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EnWG § 63 Abs. 3
Berichterstattung

(3) Die Bundesnetzagentur veroffentlicht jahrlich einen Bericht Giber ihre Tétigkeit sowie im Einvernehmen mit dem Bundeskartellamt,
soweit wettbewerbliche Aspekte betroffen sind, iiber das Ergebnis ihrer Monitoring-Tétigkeit und legt ihn der Européischen Kommission
und der Européischen Agentur fiir die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehoérden vor. In den Bericht ist der vom Bundeskartell-
amt im Einvernehmen mit der Bundesnetzagentur, soweit Aspekte der Regulierung der Leitungsnetze betroffen sind, erstellte Bericht
tber das Ergebnis seiner Monitoring-Tatigkeit nach § 48 Absatz 3 in Verbindung mit § 53 Absatz 3 des Gesetzes gegen Wettbewerbsbe-
schrankungen aufzunehmen. In den Bericht sind allgemeine Weisungen des Bundesministeriums fir Wirtschaft und Energie nach § 61
aufzunehmen.

GWB § 53 Abs. 3
Tatigkeitsbericht und Monitoringberichte

(3) Das Bundeskartellamt erstellt als Teil des Monitorings nach § 48 Abs. 3 Satz 1 mindestens alle zwei Jahre einen Bericht tiber seine Mo-
nitoringergebnisse zu den Wettbewerbsverhaltnissen im Bereich der Erzeugung elektrischer Energie.

Datenherkunft im Monitoringbericht

Die Zahlen in diesem Bericht stammen soweit nicht anders vermerkt aus der jahrlich durchgefithrten Monitoring-Datenerhebung der
Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamtes. Daftir ibermitteln die Unternehmen, die auf dem Strom- oder Gasmarkt in Deutsch-
land tétig sind, Daten fiir alle Bereiche der Wertschopfungskette (Erzeugung, Netzbetrieb, Messstellenbetrieb, Handel, Vertrieb, etc.). Wei-
terhin liefern die Strom- und Erdgasboérsen sowie Energiebroker weitere Daten zum Handel. Alle Daten werden von der Bundesnetzagen-
tur und dem Bundeskartellamt plausibilisiert und validiert. Insgesamt gingen im Jahr 2022 von 6.500 Unternehmen Daten bei beiden
Behorden ein. Die Abfrage erreichte damit einen Abdeckungsgrad der jeweiligen Marktbereiche von durchweg tiber 95 Prozent, in vielen
Bereichen 100 Prozent. Abweichungen zu anderen Daten sind bedingt durch unterschiedliche Datenquellen, Definitionen und Abfrage-
zeitrdume.
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Vorwort

Der Angriffskrieg gegen die Ukraine pragt die aktuelle, dynamische Entwicklung auf den deutschen Energie-
mairkten. Die gestiegenen Energiekosten sind fiir die deutschen Strom- und Gasverbraucherinnen und Ver-
braucher und die Unternehmen belastend. Die Versorgung mit Gas steht im Zentrum der Arbeit von Behor-
den und der Offentlichkeit. Die weltweite Konjunkturbelebung nach den Einschrinkungen der Corona-Pan-
demie und die damit zusammenhingende steigende Nachfrage nach Energie fiihrte bereits im Jahr 2021 zu
signifikanten Preissteigerungen auf den Energiemérkten. Der Monitoringbericht 2022 begleitet, dokumentiert
und analysiert die Entwicklungen fiir das Jahr 2021, d.h. das Jahr vor der Zasur auf den Energiemirkten durch
den Angriffskrieg gegen die Ukraine. Soweit hinreichend verlissliche Erkenntnisse vorlagen, werden aber
auch die Entwicklungen im laufenden Jahr 2022 in den Fokus genommen.

Die Information der Verbraucher, die Herstellung von Markttransparenz sowie die Analyse der Wettbewerbs-
entwicklungen sind Ziele des gemeinsamen Monitorings der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamtes,
die damit ihre enge und vertrauensvolle Zusammenarbeit in diesem Bereich fortgesetzt haben. Der Fokus des
Bundeskartellamtes ist dabei auf die wettbewerblichen Bereiche der Wertschopfungsketten Strom und Gas
einschliefdlich der Belieferung von Nicht-Haushaltskunden gerichtet. Die Schwerpunkte der Bundesnetzagen-
tur liegen im Netzausbau, dem Bereich der Erzeugung, der Bewertung der Versorgungssicherheit und der Be-
lieferung von Haushaltskunden.

Das Jahr 2021 war davon geprigt, dass aufgrund des Kohleausstiegs viele konventionelle Stromerzeugungsan-
lagen vom Markt genommen wurden. Aufgrund der aktuellen angespannten Situation auf den Energiemark-
ten sind im Jahr 2022 jedoch etliche zur Stilllegung vorgesehene Stein- und Braunkohleanlagen an den Strom-
markt zuriickgekehrt. Diese werden in dieser und auch der kommenden Heizperiode noch in vollem Umfang
zu einer stabilen Stromversorgung beitragen. Dariiber hinaus hat der Gesetzgeber mit Blick auf die Versor-
gungssicherheit beschlossen, die Laufzeit der drei verbliebenen Atomkraftwerke bis zum 15. April 2023 zu ver-

langern.

Die deutschlandweite Nettostromerzeugung lag im Jahr 2021 mit 551,3 TWh zwar {iber dem Niveau von 2020,
aber unterhalb des Niveaus von 2019 und damit unter dem Niveau vor der Corona-Pandemie. Die konventio-
nelle Stromerzeugung stieg im Jahr 2021 um rund 11,6 Prozent an, obwohl weniger konventionelle Anlagen
am Netz waren und sich der Zubau erneuerbarer Erzeugung fortsetzte. Zu erkliren ist dies unter anderem da-
mit, dass die konventionellen Energietriger die aufgrund der wind- und sonnenarmen Witterung ausbleiben-
den erneuerbaren Erzeugungsmengen ersetzen mussten. Besonders stark stieg hierbei die Nettostromerzeu-
gung aus Stein- und Braunkohlekraftwerken, wihrend die Erzeugung in Erdgaskraftwerken bereits 2021 riick-
laufig war; die Erzeugung aus Erneuerbaren Energien ging 2021 um rund 7,2 Prozent zurtiick. Der Anteil der
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energietrigern am Bruttostromverbrauch betrug 40 Prozent, nachdem er
2020 mit 45 Prozent einen vorldufigen Hochststand erreicht hatte.

Wegen des Ausstiegs aus der Stromerzeugung aus Kohle und Kernkraft hat die Bedeutung der verbleibenden
konventionellen Anlagen fiir die Deckung der Stromnachfrage zugenommen. Die Marktkonzentration bei der
konventionellen Stromerzeugung und dem Stromerstabsatz ist hierdurch gemessen an den Marktanteilen der
Erzeuger im Jahr 2021 von 65,3 Prozent auf 66,5 Prozent angestiegen.
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Auch in den umfassenderen Analysen des Marktmachtberichtes 2021 zu den Wettbewerbsverhiltnissen in der
Stromerzeugung hatte das Bundeskartellamt entsprechend fiir das Jahr 2021 eine Verschiarfung der Markt-
machtverhiltnisse festgestellt. So deuteten die Ergebnisse der durchgefiihrten Pivotalanalyse (Unverzichtbar-
keit) erstmals seit tiber zehn Jahren auf eine marktbeherrschende Stellung der RWE hin. Weiterhin hat auch
die Bedeutung der Kraftwerkskapazititen der Anbieter LEAG und EnBW fiir die Deckung der deutschen
Stromnachfrage im Jahr 2021 zugenommen, ebenso wie die Bedeutung von Stromimporten und damit aus-

landischer Kraftwerkskapazitaten.

Die durch den Ukraine-Krieg bedingte Angebotsverknappung bei Gas im Jahre 2022 traf im Stromerstabsatz-
markt auf ein knapperes Stromangebot. Diese Angebotsknappheit wurde im Verlauf des Jahres durch weitere
Sondereffekte verschirft. Ein Ersatz der durch deutlich gestiegene Grenzkosten gekennzeichneten Stromer-
zeugung in Gaskraftwerken durch giinstigere Kraftwerke war in der Folge insbesondere in Spitzenlastzeiten
kaum moglich. Die vom Gesetzgeber geplante und teilweise bereits umgesetzte Riickkehr von Kohlekraftwer-
ken in den Markt im laufenden Jahr bzw. die Verlingerung der Laufzeiten von Kohle- und Kernkraftwerken
im laufenden Jahr diirften diesen Entwicklungen und ihrer Verschirfung entgegenwirken. Die konkreten
Auswirkungen dieser Mafinahmen auf die Marktanteile sowie die Unverzichtbarkeit einzelner Anbieter fir
die Deckung der Stromnachfrage kénnen derzeit jedoch noch nicht abschlieffend bewertet werden und sind

daher Gegenstand weiterer Analysen.

Bereits in der zweiten Jahreshilfte 2021 waren deutliche Preissteigerungen auf den Energiemarkten zu be-
obachten. Seit Februar 2022 hat sich das Preisniveau im Strom- und Gasgroffhandel noch einmal vervielfacht,
die Preise sind — trotz zwischenzeitlichen Riickgangs nach wie vor auf hohem Niveau — sehr volatil. Die
Preise im StromgrofRhandel folgen dabei sehr weitgehend der Preisentwicklung bei Erdgas, da im deutschen
Stromgrof}handel Erdgaskraftwerke in den meisten Stunden den Preis setzen. Der geplante Weiterbetrieb von
Kohle- und Kernkraftwerken dirfte zwar in dieser Hinsicht preisdimpfend wirken, dennoch ist davon auszu-
gehen, dass die Preise auf hohem Niveau bleiben.

Auf den Endkundenmairkten lagen die kumulierten Marktanteile der vier absatzstiarksten Strom- und Gaslie-
feranten bei der Belieferung von leistungsgemessenen und Standardlastprofilkunden im Jahr 2021 wie auch in
den vergangenen Jahren unter den gesetzlichen Vermutungsschwellen fiir eine marktbeherrschende Stellung.
Angesichts dessen ist jedenfalls derzeit davon auszugehen, dass auf diesen Markten kein Anbieter marktbe-

herrschend ist.

Der starke Anstieg der Preise im Strom- und Gasgrof$handel ab dem dritten Quartal 2021 spiegelte sich bereits
in der Entwicklung der Einzelhandelspreise bis zum 1. April 2022 wider. Der Anstieg der Grofthandelspreise
fur Strom und Gas ist auf die vom Lieferanten beeinflussbaren Preisbestandteile zuriickzufiithren, die insbe-
sondere auch die Kosten der Energiebeschaffung umfassen. Ferner sind zum Stichtag 1. April 2022 im Bereich
der Belieferung von Haushaltskunden erstmals Preise beim Grundversorger (Grundversorgungsvertrag oder
Vertrag aufierhalb der Grundversorgung) zu beobachten, die unterhalb des Preises eines Lieferanten liegen,
der nicht der ortliche Grundversorger ist. Um die Preissteigerungen zu dimpfen, reagierte der Gesetzgeber mit
einer vorzeitigen Abschaffung der EEG-Umlage zum 1. Juli 2022 und einer Absenkung der Mehrwertsteuer
beim Gaspreis zum 1. Oktober 2022 auf 7 Prozent.

Die Stromnetzentgelte sind im Jahr 2022 weiter gestiegen. Trotz staatlicher Stabilisierungsmafnahmen wie
des Herauslosens der Offshore-Anbindungskosten aus den Netzentgelten und der weiteren Abschmelzung der
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vermiedenen Netzentgelte nach dem NEMoG konnte der negative Trend nicht aufgehalten werden. Die stei-
genden Kosten fiir den Ausbau des Stromnetzes und der hohen veranschlagten Kosten fiir Mafnahmen zur
Systemsicherheit sowie steigende Kosten fir die Beschaffung von Verlustenergie aufgrund gestiegener Bor-
senstrompreise werden auch in 2023 zu einem Anstieg der Netzentgelte fiihren. Im Jahr 2023 werden die Er-
l16sobergrenzen der UNB voraussichtlich durch einen Zuschuss im Rahmen der "Strompreisbremse" konstant
gehalten.

Das gesamte Mafinahmenvolumen fiir Netzengpassmanagementmafinahmen ist im Jahr 2021 im Vergleich
zum Vorjahr deutlich gestiegen. Die vorldaufigen Gesamtkosten flir Netzengpassmanagementmafinahmen lie-
gen bei rund 2,3 Mrd. Euro und sind damit ebenfalls deutlich gestiegen (2020: rund 1,4 Mrd. Euro).

Nachdem 2020 mit rund 5,4 Millionen Lieferantenwechseln von Haushaltskunden ein neuer Rekordstand im
Strombereich erreicht wurde, sank im Jahr 2021 die Zahl der "freiwilligen" Lieferantenwechsel auf 4,8 Millio-
nen. Auch im Gasbereich sanken die Lieferantenwechsel in 2021 von 1,6 auf rund 1,3 Millionen. Insbesondere
das zweite Halbjahr 2021 war geprigt durch etliche Marktaustritte bzw. Insolvenzen von Lieferanten. Als Re-
aktion auf die gestiegenen GrofRhandelspreise beendeten einige Lieferanten ihre Energielieferungen oder mel-
deten teilweise Insolvenz an. Neben einigen kleineren Lieferanten handelte es sich insbesondere um einen
grofleren Strom- und Gaslieferanten. Durch die bereits steigenden Strom- und Gaspreise scheuten moglicher-
weise Strom- und Gaskunden aufgrund mangelnder preislicher Alternativen den Schritt zu einem neuen
Strom- oder Gasanbieter.

Seit Beginn des Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 hat sich die Situation beim Gasimport in
Folge der Verknappung des Angebots und der eingestellten Lieferungen aus Russland weiter verscharft. Wih-
rend im Jahr 2021 die Importmenge an Erdgas nach Deutschland 1.458 TWh betrug und die wichtigsten Be-
zugsquellen fiir nach Deutschland importiertes Gas Russland und Norwegen waren, haben sich in 2022 die
Verhiltnisse grundlegend gedndert. Seit Anfang September 2022 wurden die Gasfliisse tiber die Nord Stream 1
auf unbestimmte Zeit mit Verweis auf angebliche technische Griinde endgiiltig eingestellt. Bei der Nord
Stream 2 wurde das Zertifizierungsverfahren im Februar 2022 parallel zur Zuspitzung der geostrategischen
Entwicklung gestoppt. Die Anschléige auf die beiden Pipelines Nord Stream 1 und 2 und die Zerstérung von
drei Leitungen fiihrten dazu, dass ein Gastransport aus Russland iiber diese Pipelines auch technisch unmog-
lich ist. Durch die fehlenden Gaslieferungen aus Russland miissen Importeure unter hohen Kosten Ersatz be-
schaffen. Dem Ausfall russischer Lieferungen wirken gesteigerte Importe aus Norwegen und iber das nieder-
landische, das belgische und neuerdings das franzésische Leitungssystem entgegen. Zusatzliche Angebots-
mengen mittels des verstirkten Imports von LNG iiber die geplanten schwimmenden LNG-Terminals (FSRU)
an der Nord- und Ostseekiiste sind zum Jahreswechsel 2022/23 zu erwarten.

Mit dem Ende April 2022 in Kraft getretenen Gasspeichergesetz und der Einfithrung von gesetzlichen Vorga-
ben fiir Fiillstinde wurde sichergestellt, dass die Versorgungssicherheit mit Gas in Deutschland weiter ge-
wihrleistet bleibt. Das angepeilte Ziel von 85 Prozent Speicherfiillstand bis zum 1. Oktober 2022 wurde bereits
Mitte September 2022 erreicht. Im November 2022 lagen die Speicherfiillstinde bei iiber 99 Prozent.

Die Bundesnetzagentur und das Bundeskartellamt werden die sehr dynamische Entwicklung der Strom- und
Gasmarkte in Deutschland weiterhin aufmerksam im Blick behalten und entsprechend ihren jeweiligen Auf-
gabenbereichen begleiten.
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Kernaussagen

Auswirkungen des Ukrainekriegs auf die Elektrizitits- und Gasmérkte

Der andauernde russische Angriffskrieg gegen die Ukraine hat auf den deutschen Energiemarkten tiefe Spu-
ren hinterlassen. In vielen Bereichen haben sich die Verhiltnisse in 2022 dramatisch verdndert. Die systemati-
schen, umfassenden Erhebungen des Monitorings beziehen sich aber immer auf das vorangehende Kalender-
jahr, der Monitoringbericht 2022 also auf die Verhéltnisse des Jahres 2021, da nur fiir 2021 abgeschlossene
Zahlen vorliegen, die einer Plausibilisierung und einer Qualititskontrolle zuginglich waren. In den Fillen, in
denen bereits hinreichend verlassliche Erkenntnisse fiir das Jahr 2022 vorlagen, wurden diese vor allem in den
Kernaussagen dieses Monitoringberichtes berticksichtigt, um auch die weitere Entwicklung im Jahre 2022 auf-

zuzeigen.

Bereits in der zweiten Jahreshalfte 2021 waren deutliche, durch die weltweite Konjunkturbelebung nach den
Einschriankungen der Corona-Pandemie bedingte, Preissteigerungen auf den Energieméirkten zu beobachten.
Seit Beginn des Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 hat sich die Situation auf den Energiemérkten
weiter verschirft. Die Preise auf den Groffhandelsmarkten fiir Strom und Gas haben sich nochmals verviel-
facht und sind auf diesem hohen Niveau sehr volatil und insbesondere dabei von den vielschichtigen Ent-
wicklungen um die Ukraine-Krise abhingig. Die hoheren Preise liegen hauptséchlich in den angestiegenen
Erdgaspreisen begriindet; diese folgen aus der Angebotsverknappung bei Erdgas. Russland hat die Gasliefe-
rungen iiber Nord Stream 1 nach Europa zunichst reduziert und danach vollstindig gestoppt. Die Nutzung
von Nord Stream 2 ist nicht genehmigt und vor dem Hintergrund der derzeitigen Krise auch energiewirt-
schaftlich keine Alternative. Inzwischen ist aufgrund von Sabotage die Nutzung von Nord Stream 1 vollstin-
dig und von Nord Stream 2 teilweise unmoglich. Durch die fehlenden Gaslieferungen aus Russland miissen
Importeure unter hohen Kosten Ersatz beschaffen. Zusitzliche Angebotsmengen mittels des verstiarkten Im-
ports von LNG tiber die geplanten schwimmenden LNG-Terminals (FSRU) an der Nord- und Ostseekiiste sind
um den Jahreswechsel 2022/23 zu erwarten. Die angespannte Versorgungslage und die stark gestiegenen
Preise im Gasbereich strahlen auch auf den Strombereich aus, da in Deutschland der in Erdgaskraftwerken
erzeugte Strom in zahlreichen Stunden den Grof3handelspreis fir Strom bestimmt (Merit Order Prinzip). Die
Preisexplosion im Strom- und Gasgrof3handel fiihrt sowohl bei Haushalts- als auch bei Gewerbe- und Indust-
riekunden ebenfalls zu extremen Preissteigerungen sowie wenigstens kurzfristig zu einer erheblichen Damp-

fung des Angebotswettbewerbs.
Erzeugung Elektrizitit

Die Marktkonzentration bei der Stromerzeugung und dem Stromerstabsatz (ohne Zahlungsanspruch nach
dem EEG) hat hinsichtlich der Marktanteile der Erzeuger im Jahr 2021 zugenommen. So erreichten die fiinf
absatzstiarksten Unternehmen auf dem Stromerstabsatzmarkt im Jahr 2021 bezogen auf das deutsche Markt-
gebiet einschlief}lich Luxemburg einen gemeinsamen Marktanteil von 67 Prozent, im Jahr 2020 belief sich die-
ser Marktanteil noch auf 65,3 Prozent. Der Anteil der fiinf grofRten Anbieter an den deutschen konventionel-
len Stromerzeugungskapazititen zum Jahresende 2021 lag hingegen mit 53,0 Prozent unter dem Vorjahresni-
veau von 56,7 Prozent. Hintergrund ist die Umsetzung des Atom- und Kohleausstiegs, wonach wesentliche
konventionelle Erzeugungskapazititen und auch Anlagen aus den Kreisen der fiinf gréfiten Anbieter aus dem
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Markt ausschieden. Diese Marktverknappung hatte eine zunehmende Bedeutung der verbleibenden konven-
tionellen Kapazititen zur Folge, welche sich unter anderem in dem dargestellten Anstieg der Erzeugungsmen-
gen der grofleren Anbieter bei einem insgesamt kleineren konventionellen Kraftwerkspark widerspiegelt.

In den umfassenderen Analysen des Marktmachtberichtes 2021 zu den Wettbewerbsverhiltnissen in der
Stromerzeugung hatte das Bundeskartellamt entsprechend fir das Jahr 2021 eine Verschiarfung der Markt-
machtverhiltnisse festgestellt. So deuteten die Ergebnisse der durchgefiihrten Pivotanalyse (Residual Supply
Index) erstmals seit tiber zehn Jahren auf eine marktbeherrschende Stellung der RWE hin. Die Kraftwerke von
RWE waren in einer deutlich tiber der Vermutungsschwelle von 5 Prozent der Jahresstunden liegenden An-
zahl von Stunden fiir die Deckung der Stromnachfrage unverzichtbar. Die Analysen zeigten ferner, dass auch
die Bedeutung der Kraftwerkskapazititen der Anbieter LEAG und EnBW fiir die Deckung der deutschen
Stromnachfrage im Jahr 2021 zugenommen hat, ebenso wie die Bedeutung von Stromimporten und damit
auslandischer Kraftwerkskapazititen.

Die durch den Ukraine-Krieg bedingte Angebotsverknappung bei Gas im Jahre 2022 traf damit auf ein bereits
vergleichsweise knapperes Angebot im Stromerstabsatzmarkt. Diese Angebotsknappheit wurde im Verlauf des
Jahres durch weitere Sondereffekte wie z.B. die vergleichsweise geringere Produktion franzdsischer Atom-
kraftwerke weiter verschirft. Eine Substitution der durch deutlich gestiegene Grenzkosten gekennzeichneten
Stromerzeugung in Gaskraftwerken durch giinstigere Kraftwerke war in der Folge insbesondere in Spit-
zenlastzeiten kaum moglich. Die vom Gesetzgeber geplante und teilweise bereits umgesetzte Riickkehr in den
Markt bzw. Verldngerung der Laufzeiten von Kohle- und Kernkraftwerken im laufenden Jahr diirften diesen
Entwicklungen und ihrer Verschirfung strukturell entgegenwirken. Die konkreten Auswirkungen dieser
MafRnahmen auf die Marktanteile sowie die Unverzichtbarkeit einzelner Anbieter fiir die Deckung der Strom-
nachfrage konnen derzeit jedoch noch nicht abschlieffend bewertet werden und sind daher Gegenstand wei-
terer Analysen.

Die deutschlandweite Nettostromerzeugung lag im Jahr 2021 mit 551,3 TWh tiber dem Niveau von 2020 (+3,3
Prozent). Die Stromerzeugung aus konventionellen Kraftwerken verzeichnete hierbei einen Anstieg von rund
11,6 Prozent. Besonders die Stromerzeugung in Kohlekraftwerken ist stark angestiegen. Die Erzeugung aus
Erneuerbaren Energien sank um 17 TWh im Vergleich zum Vorjahr. Dies war insbesondere auf die vergleichs-
weise wind- und sonnenarme Witterung zuriickzufithren. Der EE-Anteil am Bruttostromverbrauch lag bei
rund 40 Prozent.

Die gesamte, nicht nach dem EEG geforderte Nettostromerzeugung ist im Jahr 2021 im Vergleich zum Vorjahr
um 35,9 TWh auf insgesamt 347,9 TWh angestiegen.

Die gesamte installierte Erzeugungskapazitit betrug Ende 2021 238,4 GW (2020: 236,3GW)™. Hiervon sind
99,8 GW den nicht erneuerbaren Energietrigern und 138,6 GW den erneuerbaren Energietrdgern zuzuordnen.
Im Bereich der erneuerbaren Energietrager lag der Leistungszuwachs in 2021 bei 7,5 GW. Im Bereich der kon-

ventionellen Energietrager war eine deutliche Zunahme an Marktaustritten aufgrund des Ausstiegs aus der

! Der Vorjahreswert aus dem Monitoring 2021 wurde fiir das Jahr 2020 aktualisiert



10 | KERNAUSSAGEN

Kernenergie und des Kohleausstiegs festzustellen. Der diesjihrige Wiedereintritt von Stein- und Braunkohle-
kraftwerken in den Markt auf Grund des Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetzes wurde in den Zahlen des
Monitoringberichts iber die Marktverhéltnisse in 2021 naturgeméaf noch nicht abgebildet.

Der Zuwachs der Erneuerbaren Energien (Summe aus EEG vergiiteten und nicht vergiiteten EE-Anlagen) von
7,5 GW geht insbesondere auf den stirkeren Zubau von Solaranlagen zurtick (+5,7 GW). Der Nettozubau von
Windenergieanlagen an Land betrug 1,6 GW und lag damit auf dem Niveau des Vorjahres.

Die Entwicklungen der Erzeugungsmengen und der jeweilige Anteil der Energietrdger im Jahre 2022 sind in

diesem Bericht nicht enthalten.
Redispatch und Einspeisemanagement

Im Vergleich zum Vorjahr ist das Mafnahmenvolumen fiir Netzengpassmanagementmafinahmen im Jahr
2021 insgesamt deutlich gestiegen. Die vorlaufigen Gesamtkosten fiir Netzengpassmanagementmafnahmen
(Einspeisemanagement, Redispatch inkl. Countertrading sowie Einsatz und Vorhaltung Netzreserve) liegen bei
rund 2,3 Mrd. Euro und sind damit ebenfalls deutlich gestiegen (2020: 1,4 Mrd. Euro).

Netzentgelte Strom

Das durchschnittliche Netzentgelt fiir Haushaltskunden ist im Jahr 2022 mit 8,12 ct/kWh auf deutlich héhe-
rem Niveau als im Vorjahr. Im Bereich der Nicht-Haushaltskunden und Industriekunden sind im arithmeti-
schen Mittel die Netzentgelte fiir Gewerbekunden um rund drei Prozent auf 6,85 ct/kWh und bei den Indust-
riekunden deutlich um rund elf Prozent auf 2,96 ct/kWh gestiegen.

Grof3handel Strom

Das Handelsvolumen bzw. die Liquiditat der Stromgroffhandelsmirkte befanden sich auch im Jahr 2021 auf
einem hohen Niveau, allerdings hat sich das Handelsvolumen der gekoppelten Day-Ahead-12-Uhr-Auktion
im Jahr 2021 mit rund 218,7 TWh im Vergleich zum Vorjahr (231,2TWh) reduziert. Der bérsliche Terminhan-
del verzeichnete Volumenzuwéchse. Im Jahr 2021 lag das borsliche Handelsvolumen fir Phelix-DE-Futures
bei 1.450 TWh, eine Steigerung von rund 2,4 Prozent zum Vorjahr. Auch die aufierborslichen, tiber Broker-
plattformen vermittelten Handelsvolumina verzeichneten Zuwéchse. Das Volumen des OTC-Clearing von
Phelix-DE-Terminkontrakten an der EEX ist mit 1.750 TWh im Jahr 2021 um rund 4 Prozent angestiegen und
liegt rund 20 Prozent iiber dem Volumen, das direkt tiber die Borse gehandelt wurde.

Bereits in der zweiten Jahreshilfte 2021 waren deutliche Preissteigerungen auf den Energieméarkten zu be-
obachten. So betrug der Durchschnittswert fiir den Spotmarkt Phelix-Day-Base fiir 2021 rund

97,12 Euro/MWh, im Vorjahr lag der entsprechende Durchschnitt noch bei 30,46 Euro/MWh - ein Anstieg
von rund 218 Prozent. Bei Terminkontrakten fiir das Folgejahr sind die Durchschnittspreise ebenfalls stark
gestiegen. Mit 88,42 Euro/MWh im Jahresmittel ist der Phelix-Base-Year-Future, gehandelt fiir das Jahr 2022,
gegeniiber dem Vorjahr, gehandelt fiir das Jahr 2021, mit 40,17 Euro/MWh um rund 120 Prozent gestiegen. Bei
dem Phelix-Peak-Year-Future belief sich der Preis 2021 im Jahresmittel auf 107,23 Euro/MWh. Die Steigerung
gegeniiber dem Wert aus dem Vorjahr (49,04 Euro/MWh) betriagt somit rund 119 Prozent.
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Bei einer Betrachtung der unterjihrigen Preisentwicklung fiir Futures im Verlauf des Jahres 2021 ist festzu-
stellen, dass die Preise bis zum Jahresende kontinuierlich gestiegen sind. Lag der Preis fiir die Futures im
Durchschnitt der vorherigen fiinf Jahre sowie Anfang des Jahres 2021 noch bei rund 50 Euro/MWh, so er-
reichten die Maximalwerte flir die Terminkontrakte Phelix-Base-Year-Future am 22. Dezember 2021 einen
Maximalwert von 324,50 Euro/MWh, der Phelix-Peak-Year-Future markierte am gleichen Tag sogar bei rund
410 Euro/MWh.

Seit Beginn des Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 hat sich das Preisniveau im StromgrofRhandel
noch einmal vervielfacht. Dariiber hinaus sind die Preise auf diesem sehr hohen Niveau auch sehr volatil. Bis
Ende August verdreifachten sich in der Spitze die Preise fiir den Phelix-Base-Year-Future auf rund 1.000
Euro/MWh und vervierfachten sich die fiir den Phelix-Peak-Year-Future auf rund 1.500 Euro/MWh. Seither -
insbesondere auch nach der endgiiltigen Einstellung von direkten russischen Gaslieferungen nach Deutsch-
land - haben sich die Preise der Gréf3enordnung nach halbiert. Stand Anfang Oktober bewegten sich die Year-
Ahead-Preise auf einem Niveau von rund 450 Euro/MWh fir Base und 600 Euro/MWh fur Peak. Die Preise im
Stromgrof}handel folgen mit dieser Entwicklung sehr weitgehend der Preisentwicklung bei Erdgas. Denn im
deutschen StromgrofRhandel setzen Erdgaskraftwerke in den meisten Stunden den Preis (Merit Order Prinzip).
Die Lage wurde zusitzlich in der Jahresmitte durch die extrem niedrigen Wasserstinde des Rheins und die
erschwerte Versorgung der stiddeutschen Steinkohlekraftwerke verschérft.

Die Preisentwicklung wird aktuell weiter zusétzlich durch die vielen wartungsbedingten Ausfille von Kern-
kraftwerken in Frankreich und durch die erforderliche Deckung der Stromnachfrage durch Erzeugungstech-
nologien mit hoheren Grenzkosten verschirft. Der geplante Weiterbetrieb von einigen Kohle- und Kernkraft-
werken in Deutschland wirkt tendenziell preisdimpfend, wobei Gaskraftwerke in den Zeiten hoher Strom-
nachfrage weiterhin haufig preissetzend bleiben werden.

Einzelhandel Strom

Fiir das Jahr 2021 geht das Bundeskartellamt wie auch in den vergangenen Jahren davon aus, dass auf den
groften Stromeinzelhandelsmérkten derzeit kein Anbieter marktbeherrschend ist. Der kumulierte Marktan-
teil der im Jahr 2021 vier absatzstirksten Anbieter betrigt auf dem bundesweiten Markt fiir die Belieferung
von leistungsgemessenen Stromkunden (RLM-Kunden) rund 25,8 Prozent (Vorjahr: 28,5 Prozent); auf dem
bundesweiten Markt fiir die Belieferung von nicht-leistungsgemessenen Stromkunden (SLP-Kunden) im Rah-
men von Sondervertragen 36,1 Prozent (Vorjahr: 42,8 Prozent). Der gemeinsame Marktanteil der im Jahr 2021
grofdten vier Anbieter liegt immer noch deutlich unter der Schwelle zur Marktbeherrschungsvermutung.

Hinsichtlich der Wechselquoten waren im Bereich der Nicht-Haushaltskunden seit dem Jahr 2009 weitgehend
konstante Lieferantenwechselquoten festzustellen. Im Jahr 2021 lag die mengenbezogene Lieferantenwechsel-
quote bei Kunden mit tiber 10 MWh Jahresverbrauch bei 10,7 Prozent (2020: 11,6 Prozent). Der Anteil der Ent-
nahmemenge aller Haushaltskunden, die von einem Lieferanten beliefert werden, der nicht der 6rtliche
Grundversorger ist, lag bei 39 Prozent (2020: 38 Prozent). Die Anzahl von Haushaltskunden, die ihren
Stromlieferanten gewechselt haben, sank auf rund 4,8 Mio. (2020: 5,4 Mio.). Bei der Angabe zum Lieferanten-
wechsel ist jedoch der Sondereffekt von Insolvenzen sowie die Einstellung der Belieferung durch Lieferanten
zu beachten. Ursichlich hierfiir war vor allem der starke Anstieg der Beschaffungspreise. Zumindest bezogen
auf das Jahr 2021 ist die Anbietervielfalt auf dem Markt fiir Haushaltskunden nochmals leicht gestiegen, diese
konnten durchschnittlich im Jahr 2021 zwischen 147 verschiedenen Lieferanten wihlen (2020: 142).
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Die schwerwiegenden Marktverwerfungen auch in Folge des Ukraine-Krieges haben unterjihrig 2022 nega-
tive Auswirkungen sowohl auf die Marktstruktur als auch die Wechselméglichkeit und -bereitschaft im
Stromeinzelhandel gezeitigt. Neben Marktaustritten in der Folge z.B. von Insolvenzen haben dabei insbeson-
dere auch Anpassungen der Geschiftsmodelle einiger Anbieter, wie z.B. der Riickzug kleinerer oder lokaler
Anbieter aus dem bundesweiten Vertrieb von Strom, die Anbietervielfalt und damit auch die Wechselmog-
lichkeiten der Abnehmer reduziert. Eine Bezifferung des quantitativen Ausmafies dieser Entwicklungen ist
unterjihrig jedoch noch nicht méglich. Auch ist noch nicht absehbar, inwieweit sich die derzeitigen Ver-
schlechterungen des Marktumfeldes als strukturell nachhaltig oder lediglich als Ubergangsphinomen der ext-

remen Preisvolatilitit erweisen werden.

Der starke Anstieg der Preise im Stromgrofthandel spiegelte sich bereits in der Entwicklung der Einzelhan-
delspreise bis zum 1. April 2022 wider, der den mafigeblichen Stichtag flir die Erhebung der Preisentwicklung
im Rahmen des Energiemonitorings bildet. Der Mittelwert des Gesamtpreises (ohne Umsatzsteuer und ohne
Reduktionsmoglichkeiten) fiir Industriekunden mit einem Jahresverbrauch von 24 GWh lag fiir den 1. April
2022 bei rund 22,51 ct/kWh und damit um 5,57 ct/kWh tiber dem Mittelwert fiir April 2021. Das entspricht
einem Anstieg von fast 33 Prozent. Der Mittelwert des Gesamtpreises (ohne USt.) fiir Gewerbekunden mit ei-
nem Jahresverbrauch von 50 MWh lag im April 2022 bei 25,65 ct/kWh und ist im Vergleich zum Jahr 2021 um
2,42 ct/kWh gestiegen, ein Anstieg von etwa 10,4 Prozent. Vor dem Hintergrund der bis zum 1. April 2022 be-
reits stark gestiegenen Grof$handelspreise fiir Strom sind diese Steigerungen auf die vom Lieferanten beein-
flussbaren Preisbestandteile zuriickzufiihren, die insbesondere auch die Kosten der Energiebeschaffung um-
fassen. Die dem Stichtag 1. April 2022 folgenden aktuelleren Entwicklungen sind noch nicht berticksichtigt.

Bei der Belieferung von Haushaltskunden mit Strom zeigt sich bei der Stichtagsbetrachtung zum 1. April eines
Jahres ein dhnliches Bild. Der Durchschnittspreis fiir Haushaltskunden ist vom Stichtag 1. April 2021 auf den
1. April 2022 von 32,63 ct/kWh auf 36,06 ct/kWh deutlich gestiegen. Dies entspricht einem Anstieg von rund
10,5 Prozent. Dieser Mittelwert gewichtet die Preise der einzelnen Vertragsverhiltnisse bei einem Jahresver-
brauch von 2.500 kWh bis 5.000 kWh nach ihrer Abgabemenge und bildet somit einen aussagekréiftigen
Durchschnittspreis fiir Haushaltskunden.

Der Anstieg des Einzelhandelspreises zum 1. April 2022 ist wie im Industriekundenbereich auf die Erth6hung
des vom Lieferanten beeinflussbaren Anteils des Strompreises (Energiebeschaffung, Vertrieb und Marge) zu-
ruckzufiihren. Wihrend der nicht beeinflussbare Anteil des Strompreises (Steuern, Abgaben, Netzentgelte) im
Vergleich zu Vorjahr insgesamt um 1,51 ct/kWh gesunken ist, ist der beeinflussbare Anteil des Strompreises
um 4,65 ct/kWh gestiegen. Dieser Anstieg ist mafRgeblich auf die Entwicklung der Grofthandelspreise von
kurzfristig zu beschaffenden Strommengen zurtickzufiihren, die im betrachteten Monat April 2022 im Ver-
gleich zum Vorjahr um rund 390 Prozent angestiegen sind. Der Anstieg der Energiebeschaffungskosten insge-
samt fallt im Vergleich dazu unterproportional aus, da nur ca. zehn Prozent der Menge kurzfristig (ein Quartal,

ein Monat und ein Tag im Voraus) beschafft werden.

Der vom Lieferanten beeinflussbare Anteil dieses Strompreises (Energiebeschaffung, Vertrieb und Marge) be-
tragt zum Stichtag 1. April 2022 rund 13,54 ct/kWh (38 Prozent des Gesamtpreises) und hat sich damit wie im
Industriekundenbereich deutlich erh6ht. Das durchschnittliche Netzentgelt und das Entgelt fiir den Messstel-
lenbetrieb liegen im Jahr 2022 in Summe bei 8,12 ct/kWh und machen damit rund 23 Prozent des Gesamtprei-
ses aus. Der Anteil der EEG-Umlage (3,72 ct/kWh) macht rund 10,3 Prozent (2021: 20 Prozent) des Gesamtprei-

ses aus.
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Ferner sind zum Stichtag 1. April 2022 im Bereich der Belieferung von Haushaltskunden erstmals Preise beim
Grundversorger (aufRerhalb oder innerhalb) der Grundversorgung zu beobachten, die unterhalb des Preises
eines Lieferanten liegen, der nicht der 6rtliche Grundversorger ist. Bereits in den Vorjahren war ein Anglei-
chen der Preise von Sondervertrigen beim Grundversorger und den Lieferanten, die nicht der 6rtliche Grund-
versorger sind, zu beobachten. Im Jahr 2021 war erstmals der Preis beim Grundversorger auf3erhalb (aber
nicht innerhalb) der Grundversorgung unterhalb des durchschnittlichen Preises von Lieferanten, die nicht der
ortliche Grundversorger sind. Dieses Phdnomen lisst sich vermutlich ebenfalls auf die stark gestiegenen
Grof$handelspreise und die Beschaffungsstrategien der Lieferanten zurtickfithren. Bei Lieferanten, die auch
die Stellung eines Grundversorgers innehaben, sind meist langfristige Beschaffungen auf Grund der Planbar-
keit moglich, weshalb sich die kurzfristig gestiegenen Groffhandelspreise nicht unmittelbar auf die Endkun-
denpreise auswirken. Bei anderen Lieferanten, die nicht in der Grundversorgung titig sind, geschah bisher die
Beschaffung des Stroms hingegen in hoherem Mafie sehr viel kurzfristiger. Dies kann sich dann viel schneller
als bei einer langfristigen Beschaffung auch auf die Héhe der entsprechenden Endkundenpreise auswirken.

Die gestiegenen Grofthandelspreise fiir Strom fiihrten im zweiten Halbjahr des Jahres 2021 und zu Beginn des
Jahres 2022 zudem zu weiteren Verwerfungen im Bereich der Versorgung von Endkunden mit Strom. Als Re-
aktion auf die gestiegenen Grofthandelspreise beendeten einige Lieferanten ihre Energielieferungen oder mel-
deten teilweise Insolvenz an. Neben einigen kleineren Lieferanten handelte es sich insbesondere um einen
grofReren Stromlieferanten. Die Energiebelieferung der betroffenen Kunden wurde unterbrechungsfrei vom
Grundversorger iibernommen. Diese tiberdurchschnittlich hohen Kundenzuwéchse nahmen einige Grund-
versorger zum Anlass, unterschiedlich hohe Allgemeine Preise fiir Bestands- und Neukunden anzubieten. Be-
griindet wurde dies insbesondere damit, dass die kurzfristige Energiebeschaffung fiir diese neuen Kunden
deutlich teurer war als die langfristige Beschaffung fiir die Bestandskunden.

Die rechtliche Zuléssigkeit dieser sogenannten Preisspaltung war im Anschluss Gegenstand von Gerichtsver-
fahren. Der Gesetzgeber griff dies auf. Im Juli 2022 traten Anderungen des Energiewirtschaftsgesetzes in Kraft,
die eine Differenzierung der Allgemeinen Preise zwischen Bestands- und Neukunden in der Grundversorgung
untersagen. In der Ersatzversorgung diirfen im Gegenzug die Allgemeinen Preise nunmehr hoher sein als die
in der Grundversorgung (auch fir Haushaltskunden) und kénnen jeweils zum 01. und 15. eines Monats ange-
passt werden.

Wie nachhaltig die Verwerfungen im Zuge der aktuellen Krise die Marktstruktur beeinflussen werden und
welchen Umfang die Effekte der derzeit bereits ergriffenen bzw. diskutierten Mafinahmen haben werden, lasst
sich derzeit noch nicht beurteilen.

Die Zahl der Stromsperrungen ist in 2021 nur leicht gestiegen. Im Jahr 2021 wurden insgesamt 234.926 (2020:
230.015) Sperrungen gemeldet, was einem Anstieg um rund zwei Prozent im Vergleich zum Vorjahr ent-
spricht. Der leichte Anstieg der Sperrungen im Jahr 2021 ist teilweise auf nachgeholte Sperrungen aus dem
Jahr 2020 zurtckzufiihren. Aufgrund des wahrend der Corona-Pandemie zeitweise geltenden Leistungsver-
weigerungsrechts nach Art. 240 § 1 EGBGB gingen die Sperrungen in 2020 deutlich zurtiick. Ein Grof}teil der
Lieferanten verzichtete zudem freiwillig auf Sperrungen ihrer Kunden.

Auch im Jahr 2021 hat rund die Hilfte der von der Bundesnetzagentur befragten Stromlieferanten auf eine
Sperrung freiwillig verzichtet. Hiufig wurden gesonderte oder individuelle Zahlungsvereinbarungen mit den
Kunden getroffen, um eine kundenfreundliche Losung herbeizufiihren. Die Entwicklung der Stromsperrun-
gen seit 2017 zeigt, dass deren Zahl nicht zwangslaufig mit dem steigenden Preisniveau korreliert.
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Die Bundesnetzagentur erhebt die Anzahl der Sperrungen riickwirkend fiir das Vorjahr, sodass fiir 2022 noch
keine Daten vorliegen.

Heizstrom

Der Heizstromverbrauch ist 2021 im Vergleich zum Vorjahr insgesamt gestiegen. Nach den Mengenangaben
von Heizstromlieferanten wurden knapp 1,98 Mio. Marktlokationen mit etwa 14,3 TWh Heizstrom beliefert.
Damit entfielen im Jahr 2021 rund 38,8 Prozent (2020: 37,3 Prozent) der gesamten Abgabe an Heizstrommenge
auf andere Lieferanten als den Grundversorger. Der starke Anstieg des Belieferungsanteils durch Nicht-
Grundversorger zwischen den Jahren 2019 und 2020 war allerdings auf ein singuléres Ereignis (Verduflerung
des Heizstromgeschifts der E.ON an die LichtBlick SE im Zuge der bedingten kartellrechtlichen Freigabe der
Fusion E.ON/innogy) zurtickzufiihren.

Die Lieferantenwechselzahlen haben sich auch bezogen auf die Anzahl der Marktlokationen im Heizstrombe-
reich im Vergleich zum Vorjahr verringert. Die Lieferantenwechselquote bezogen auf die Menge entsprach fir
2021 rund 4,6 Prozent bzw. 5,4 Prozent nach Marktlokationen. Auch in diesem speziellen, aber zunehmend
bedeutsamen Bereich des Stromeinzelhandels haben die aktuellen, extremen Strompreissteigerungen auch im
Zuge des Ukrainekrieges derzeit die oben dargestellten erheblichen negativen Einfliisse auf die Anbieterviel-
falt sowie die Wechselbereitschaft und -méglichkeiten der Kunden. Wie im Bereich der Belieferung mit Haus-
haltsstrom lassen sich die weiteren Entwicklungen derzeit jedoch noch nicht verlésslich abschétzen, insbeson-
dere inwieweit die Verschlechterung der Wettbewerbsbedingungen strukturell nachhaltig sein wird.

Hinsichtlich der Preisentwicklung ist auch der Heizstrombereich durch deutliche Preissteigerungen gekenn-
zeichnet. Zum Stichtag 1. April 2022 ist der Bruttogesamtpreis fiir den Abnahmefall Nachtspeicherheizung bei
25,55 ct/kWh und somit {iber dem Vorjahresniveau von 23,93 ct/kWh. Der Bruttogesamtpreis fiir den Abnah-
mefall Warmepumpe liegt im Mittel bei 25,07 ct/kWh und ist im Vergleich zum Vorjahr von 23,80 ct/kWh
ebenfalls angestiegen. Mafigeblich fiir den Anstieg ist der vom Lieferanten beeinflussbare Restbetrag, insbe-
sondere fir die Energiebeschaffung. Auch hier gilt, dass aufgrund der Stichtagsbetrachtung die dem Stichtag
folgenden aktuelleren Entwicklungen noch nicht beriicksichtigt sind.

Im- und Export Strom

Auch im Jahr 2021 lagen die Stromexporte iber den Stromimporten. Das deutsche Stromexportvolumen ist
im Jahr 2021 im Vergleich zum Vorjahr gestiegen. Das im Jahr 2021 insgesamt {iber die Grenzen gehandelte
Volumen im realisierten Stromaustausch betrug 93 TWh (2020: 83 TWh). Der Exportsaldo entsprach im Jahr
2021 einem Betrag von 14 TWh. Der daraus folgende Exportiiberschuss betrug damit 775 Mio. Euro.

Wie im Marktmachtbericht des Bundeskartellamtes 2021 dargestellt, ist der deutsche Strommarkt vereinzelt
bereits seit einigen Jahren, inzwischen aber verstirkt in einzelnen Stunden des Jahres auf Importe angewiesen,
um die inldndische Nachfrage iiber den Markt - also ohne die Betrachtung von Reservekraftwerken - zu de-
cken.

Die Fahigkeit des Auslandes, diese Importe bereitzustellen, hat sich insbesondere in Folge der wartungsbe-
dingten technischen Ausfille vieler franzosischer Atomkraftwerke verringert. Zugleich fiihren Kraftwerksab-
schaltungen im Inland zu einer weiteren Angebotsreduktion. Dies war u.a. Anlass fiir den sog. Stresstest 2.0
des BMWK. Im Jahresverlauf 2022 sind die Stromexporte aus Deutschland im Saldo angestiegen.
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Im- und Export Gas

Im Jahr 2021 betrug die gesamte Importmenge an Erdgas nach Deutschland 1.458 TWh. Basierend auf dem
Vorjahreswert von 1.482 TWh sanken die Importe nach Deutschland um 24 TWh bzw. rund zwei Prozent.? Die
wichtigsten Bezugsquellen fiir nach Deutschland importiertes Gas waren in 2021 Russland und Norwegen.
Aber auch die Niederlande waren als etablierter und liquider européaischer Produzent und Handelsplatz bzw.
als Anlandepunkt fiir Fliissiggaslieferungen und als Verbindung zu den Erdgasquellen in Norwegen und dem
Vereinigten Konigreich eine bedeutende Bezugsquelle fiir deutsche Importeure.

Im Zeitraum Januar bis Oktober 2022 betrug die insgesamt nach Deutschland importierte Gasmenge
1.161,1 TWh. Verglichen mit dem Vorjahreswert (Januar bis Oktober 2021) von 1.213,2 TWh entspricht dies
einem Rickgang von 52,1 TWh.

Seit Beginn des Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 hat sich die Situation beim Gasimport in
Folge der Verknappung des Angebots und der Lieferungen aus Russland weiter verscharft. Am 10.05.2022 la-
gen gemif dem von der Bundesnetzagentur veroffentlichten tiglichen Situationsbericht zur Lage der Gasver-
sorgung in Deutschland die Gasfliisse aus Russland nach Deutschland letztmalig auf einem tblichen Niveau
von rund 1.800 GWh/Tag. Die erfolgte Einstellung von russischen Gaslieferungen nach Polen und Bulgarien
hatte bis dato keine Auswirkungen auf die Versorgungssicherheit in Deutschland. Nach der Verhdngung von
Sanktionen durch Russland gegen die Gazprom Germania und nahezu alle Téchter der Gazprom Germania
gingen die Gasmengen, die iiber die Ukraine nach Waidhaus in Deutschland flossen, in der Folge der Reduzie-

rung der Transite um gut 25 Prozent gegeniiber dem Vortag zuriick.

Am 14.06.2022 lagen die Gasfliisse aus der Nord Stream 1 bei rund 60 Prozent, wihrend am Folgetag eine
Drosselung auf 40 Prozent der Maximalleistung festgestellt wurde. Aufgrund einer bis zum 21.07.2022 ange-
kiindigten Wartung der Nord Stream 1 lagen die Gasfliisse ab dem 11.07.2022 bei null. Am 22.07.2022 wurde
der Gastransport iiber die Nord Stream 1 wieder aufgenommen und betrug etwa 40 Prozent der Maximalleis-
tung. Am 27.07.2022 wurde eine erneute Reduzierung der Gasfliisse aus der Nord Stream 1 auf rund 20 Pro-

zent der Maximalleistung nach vorheriger Ankiindigung umgesetzt.

Seit dem 02.09.2022 wurden auch die reduzierten Gasflisse iber die Nord Stream 1 auf unbestimmte Zeit mit
dem Vorwand technischer Griinde eingestellt. Am 26.09.2022 wurde ein plétzlicher Druckabfall zunichst auf
der Linie A der Nord Stream 2, spiter auch in den beiden Réhren der Nord Stream 1 festgestellt. Die Anschlage
auf die beiden Pipelines Nord Stream 1 und 2 hatten keine Auswirkungen auf die Gasversorgung. Uber Nord
Stream 1 wird seit Anfang September ohnehin kein Gas mehr geliefert und Nord Stream 2 wurde nie in Be-
trieb genommen. Gasimporteure mussten und konnten fiir die ausbleibenden russischen Lieferungen Ersatz
beschaffen und haben fiir das ausbleibende russische Angebot alternative Beschaffungsquellen gesucht, aller-
dings zu hohen Kosten. Den russischen Reduktionen wirken gesteigerte Importe aus Norwegen und iiber das
niederldandische, das belgische und neuerdings das franzosische Leitungssystem entgegen. Eine Entspannung

2 Die Werte fiir das Jahr 2020 wurden in diesem Bericht an die aktuelle Berechnungsmethodik angepasst und sind daher mit dem Moni-
toringbericht 2021 nicht vergleichbar. Um eine Doppelzidhlung der Transitmengen zu vermeiden wurden erstmalig die Exportmengen
am GUP Brandov herausgerechnet, damit Importmengen die iiber den GUP Greifswald aus der Nord Stream 1 stammen nicht am
GUP Waidhaus doppelt erfasst werden.
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der Gesamtlage beim Gasimport ist kurzfristig nicht zu erwarten; erst die Inbetriebnahme der LNG-Terminals
(FSRU) und ein folgender Anstieg der Erdgasimporte tiber LNG versprechen im Jahre 2023 Linderung.

Versorgungsstéorungen Gas

Im Jahr 2021 lag die durchschnittliche Unterbrechungsdauer der angeschlossenen Letztverbraucher bei 2,18
Minuten pro Jahr (2020: 1,09 Minuten). Der Wert mit rund zwei Minuten liegt leicht iber dem langjihrigen
Mittel. Dieser Wert zeugt trotz eines Anstiegs weiterhin von der hohen Versorgungsqualitit des deutschen
Gasnetzes. Ursache fiir den Anstieg der durchschnittlichen Unterbrechungsdauer waren vor allem Fremdein-
wirkungen auf Gasleitungen bei baulichen Manahmen.

Marktraumumstellung

Gepragt wurde das Jahr 2021 von der Flutkatastrophe, die im Juli mehr als hundert Menschen das Leben kos-
tete und immense Sachschiden verursachte. Davon betroffen waren auch Gebiete, in denen gerade Schritte
der Marktraumumstellung stattfanden. Auch der Beginn des Jahres 2022 stand fiir die Marktraumumstellung
weiter im Zeichen der Corona-Pandemie. Wie schon im Vorjahr iberwogen die Vorteile von Home-Office
und wenig Reisen. Fast alle Netzbetreiber und Anpassungsunternehmen berichteten von ausgesprochen guten
Erreichbarkeiten fiir die UmstellmafRnahmen. Uberschattet wurde Marktraumumstellung vom Krieg in Ukra-
ine, wodurch bei den Biirgern vielfach Unsicherheit beztiglich der Umstellung auf H-Gas entstand. Diese Un-
sicherheit konnte durch die transparente Kommunikation der Netzbetreiber und Anpassungsunternehmen
ausgerdumt werden. Somit ldsst sich festhalten, dass die Marktraumumstellung weiter im Plan liegt und auf

einem guten Weg ist.
Gasspeicher

Der Markt fiir den Betrieb von Untertageerdgasspeichern ist nach wie vor stark konzentriert. Der aggregierte
Marktanteil der drei Unternehmen mit den grofiten Speicherkapazititen betrug zum Ende des Jahres 2021

rund 66,9 Prozent und hat sich damit im Vergleich zum Vorjahr (67,2 Prozent) geringfiigig verringert.

Die Gasspeicher in Deutschland sind fiir eine Versorgung mit Gas insbesondere in den Wintermonaten von
grofler Bedeutung. Zum Stichtag 31. Dezember 2021 betrug das in den Untergrundspeichern maximal nutz-
bare Arbeitsgasvolumen insgesamt 278,51 TWh. Davon entfallen 137,02 TWh auf Kavernenspeicher-, 119,90
TWh auf Porenspeicheranlagen und 21,59 TWh auf sonstige Speicheranlagen.

Mit dem am 30.04.2022 in Kraft getretenen Gasspeichergesetz und der Einfithrung von gesetzlichen Vorgaben
far Fullstinde wird sichergestellt, dass die Versorgungssicherheit mit Gas in Deutschland weiter erhoht wird.
Das angepeilte Ziel von 85 Prozent Speicherfiillstand bis zum 1. Oktober 2022 wurde bereits Mitte September
2022 erreicht. Zu Redaktionsschluss des Monitoringberichts am 2.11.2022 lagen die Speicherfiillstinde bei
99,19 Prozent.

Netzentgelte Gas

Das durchschnittliche Netzentgelt fiir Haushaltskunden lag im Jahr 2022 bei 1,62 ct/kWh und ist im Vergleich
zum Vorjahr um rund zwei Prozent gestiegen. Bei den Gewerbekunden betrug das durchschnittliche Netzent-
gelt im Jahr 2022 1,25 ct/kWh und hat sich im Vergleich zum Vorjahr nur geringfligig verringert (2021: 1,28
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ct/kWh). Bei den Industriekunden stieg das Netzentgelt deutlich auf 0,44 ct/kWh (2021: 0,32 ct/kWh), was ei-

nem Zuwachs um gut 37 Prozent entspricht.

Erdgasgrofihandel

Nachdem sich im Jahr 2020 im Zuge - und vermutlich infolge - der Covid-19-Pandemie - die Nachfrage nach
Erdgas stark verringerte, war im Jahr 2021 aufgrund des weltweiten Wirtschaftsaufschwunges wieder eine
steigende Erdgasnachfrage zu verzeichnen. Das borsliche Handelsvolumen ist im Vergleich zum Jahr 2020 auf
dem Spotmarkt um rund 36 Prozent und auf dem Terminmarkt um rund 41 Prozent gestiegen und liegt damit
auch jeweils deutlich iber dem Niveau von 2019. Zudem war erneut eine deutliche Zunahme der Gasgrof3-
handelspreise zu verzeichnen. So nahm beispielsweise der als Referenzpreis fiir den mittelfristigen Beschaf-
fungsmarkt betrachtete Index EGIX im ungewichteten Jahresmittel um rund 403 Prozent gegeniiber dem Jahr
2020 zu und tberholte den BAFA-Grenziibergangspreis, der um rund 116 Prozent im Vergleich zum Vorjahr

anstieg.

Zu beachten ist, dass dieser Bericht die Preis- und Mengenentwicklungen des Jahres 2021 abbildet; die Ent-
wicklungen im Jahr 2022 sind zahlenmaiflig nicht berticksichtigt. Aber auch auf den Gasgrofthandelsmirkten
hat sich die Situation seit Beginn des Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 weiter verschirft. Die
Preise haben sich insbesondere seit der Jahresmitte 2022 nochmals in der Gréf3enordnung verdoppelt und
sind auf hohem Niveau sehr volatil. Diese Entwicklung hat ihren Grund in den beim Gasimport dargestellten

Fundamentalfaktoren.
Einzelhandel Gas

Fiir das Jahr 2021 liegt die Marktkonzentration auf den beiden grofiten Gaseinzelhandelsmarkten fiir SLP-
und RLM-Kunden nach wie vor weit unter den gesetzlichen Vermutungsschwellen einer marktbeherrschen-
den Stellung. Im Bereich der SLP-Kunden betrug der kumulierte Absatz der vier absatzstirksten Unterneh-
men im Jahr 2021 ca. 102,7 TWh, im Bereich der RLM-Kunden rund 123,9 TWh. Der aggregierte Marktanteil
der vier absatzstirksten Unternehmen (CR4) betrigt fiir das Jahr 2021 26 Prozent (wie im Vorjahr) bei SLP-
Vertragskunden und nur noch 24 Prozent bei RLM-Kunden (im Vorjahr: 28 Prozent).

Im Jahr 2021 betrug die von Lieferantenwechseln betroffene Gesamtentnahmemenge der Nicht-Haushalts-
kunden 107,6 TWh und hat sich mit 27 TWh im Vergleich zum Jahr 2020 deutlich gesteigert. Die Lieferanten-
wechselquote flir Nicht-Haushaltskunden stieg erstmals wieder tiber 10 Prozent (Vorjahr: 7,3 Prozent).

Die Anzahl der Lieferantenwechsel der Haushaltskunden sank im Jahr 2021 um gut ein halbes Prozent auf
rund 1,64 Millionen. Dabei wechselten rund 1,3 Mio. Haushaltskunden, indem sie ihren bestehenden Liefer-
vertrag gekiindigt haben (freiwilliger Wechsel). Hierbei ist zu beachten, dass im Jahr 2021 fiir die Bestimmung
dieser Zahl die "unfreiwilligen" Wechsel aufgrund von u.a. insolvenzbedingten Kiindigungen durch die Liefe-
ranten, die aufgrund der gestiegenen Preise nicht weiter beliefern konnten von der Gesamtsumme der Liefe-
rantenwechsel abgezogen wurden. Diese Anzahl der "unfreiwilligen" Lieferantenwechsel belief sich auf rund
345.200 Kunden. Unter Beachtung der von den Verteilernetzbetreibern Gas mitgeteilten Anzahl von Haus-
haltskunden in Héhe von 12,8 Mio. und nach der Bereinigung um die insolvenzbedingten "unfreiwilligen"
Lieferantenwechsel ergibt sich eine gesamte anzahlbezogene Lieferantenwechselquote der Haushaltskunden
von 12,8 Prozent (2020: 12,9 Prozent). Mogliche Ursachen fiir den Riickgang der Lieferantenwechsel sind u.a.
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bei den Gaspreissteigerungen ab dem dritten Quartal 2021 zu suchen. Moglicherweise scheuten Neuwechsler
aufgrund mangelnder preislicher Alternativen den Schritt zu einem neuen Gasanbieter.

Im Jahr 2021 sind die Anzahl und die Menge der Vertragswechsel beim bestehenden Lieferanten um rund 30
Prozent deutlich gesunken. In diesem Zusammenhang verringerte sich die mengenbezogene Vertragswech-
selquote von 4,8 auf 3,1 Prozent. Die Griinde dafiir liegen dhnlich wie bei den Lieferantenwechseln in den Gas-
preissteigerungen ab dem dritten Quartal 2021. Aufgrund der allgemeinen Preisentwicklung blieben die Haus-
haltskunden, auch aufgrund fehlender Alternativen, bei ihren bestehenden Vertragen. Zumindest in 2021
blieb die Anbietervielfalt auf dem Markt auf dem Niveau von 2020. Haushaltskunden konnten in 2021 durch-
schnittlich aus 113 verschiedenen Lieferanten wéhlen.

Ebenso wie beim Einzelhandel fiir Strom kam es im Jahresverlauf 2022 auch beim Einzelhandel mit Gas zu
schwerwiegenden Marktverwerfungen auch in Folge des Ukraine-Krieges. Neben Marktaustritten in der Folge
z.B. von Insolvenzen sind hier derzeit auch Anpassungen der Geschidftsmodelle einzelner Anbieter wie z.B. der
Riickzug kleinerer oder lokaler Anbieter aus dem bundesweiten Vertrieb von Gas im Rahmen von Sonderver-
tragen zu beobachten. So stand Abnehmern zumindest zeitweise lediglich eine deutlich verringerte Anzahl
konkurrierender Angebote fiir den Abschluss von Neuvertriagen zur Verfligung. Eine genaue Bezifferung des
Ausmafles dieser Entwicklung ist zum gegenwartigen Zeitpunkt unterjihrig jedoch gleichfalls noch nicht
moglich. Genauso wenig ist heute absehbar, ob sich die derzeitigen negativen Entwicklungen der Marktstruk-
tur sowie der Wechselmdglichkeiten und -bereitschaft der Abnehmer als strukturell nachhaltig erweisen wer-

den.

Der mengengewichtete Gaspreis fiir Haushaltskunden tiber alle Vertragskategorien war zum Stichtag 1. April
2022 gestiegen und lag bei 9,88 ct/kWh. Bei einem gemittelten Preis tiber alle Vertragskategorien ist der mit
einem Anteil von rund 45 Prozent grofite Preisbestandteil ,Energiebeschaffung, Vertrieb und Marge“ von 2,95
ct/kWh auf 5,5 ct/kWh um tiber 86 Prozent gestiegen.

Zum Stichtag 1. April 2022 lag der mengengewichtete Gaspreis in der Grundversorgung bei 9,51 ct/kWh (2021:
7,45 ct/kWh), was einem Anstieg gegeniiber dem Vorjahr um rund 28 Prozent entspricht. Zum Stichtag 1. Ap-
ril 2022 lag der mengengewichtete Gaspreis bei einer Belieferung durch den Grundversorger mit einem Ver-
trag aufierhalb der Grundversorgung bei 9,02 ct/kWh (2021: 6,58 ct/kWh), was einem Anstieg gegeniiber dem
Vorjahr um rund 37 Prozent entspricht.

Zum Stichtag 1. April 2022 lag der mengengewichtete Gaspreis bei einer Belieferung mit einem Vertrag bei
einem Lieferanten, der nicht der ortliche Grundversorger ist, bei 10,95 ct/kWh (2021: 6,41 ct/kWh), was einem
Anstieg gegeniiber dem Vorjahr um gut 71 Prozent entspricht. Die im Rahmen des Monitorings erhobenen
Preise differenzieren nicht zwischen Bestands- und Neuvertragen. Es handelt sich um einen Mittelwert, der
bspw. durch Preisgarantien in den Bestandsvertriagen nicht den Preis fiir Neuvertrige wiedergibt.

Die Gaspreise fiir Nicht-Haushaltskunden (Industrie- und Gewerbekunden) haben sich zum Stichtag 1. April
2022 gegeniiber dem Vorjahresstichtag 1. April 2021 infolge der Auswirkungen des Ukraine-Krieges deutlich
erhoht. Der arithmetische Mittelwert des Gesamtpreises (ohne USt.) fiir den Abnahmefall 116 GWh/Jahr (,,In-
dustriekunde“) in H6he von 6,76 ct/kWh ist um 3,81 ct/kWh gestiegen und lag damit rund 129 Prozent iiber
dem Vorjahreswert. Der arithmetische Mittelwert des Gesamtpreises (ohne USt.) fir den Abnahmefall 116
MWh/Jahr ("Gewerbekunde") betrug zum selben Stichtag 7,19 ct/kWh und hat sich um 2,45 ct/kWh erhoht.
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Dieser Wert liegt rund 52 Prozent iiber dem Vorjahreswert. Aufgrund der Stichtagsbetrachtung sind die dem
Stichtag 1. April 2022 folgenden aktuelleren Entwicklungen noch nicht bertiicksichtigt.

Ferner sind zum Stichtag 1. April 2022 im Bereich der Belieferung von Haushaltskunden auch bei Gas erstmals
Preise beim Grundversorger (auRerhalb oder innerhalb) der Grundversorgung zu beobachten, die unterhalb
des Preises von einem Lieferanten liegen, der nicht der 6rtliche Grundversorger ist. Dieses Phdnomen lasst
sich vermutlich ebenfalls auf die stark gestiegenen GrofRhandelspreise und die Beschaffungsstrategien der
Gaslieferanten zurlickfiihren. Bei Lieferanten, die auch die Stellung eines Grundversorgers innehaben, sind
meist langfristige Beschaffungen auf Grund der Planbarkeit moglich, weshalb sich die kurzfristig gestiegenen

Grofthandelspreise nicht unmittelbar auf die Endkundenpreise auswirken.

Bei anderen Lieferanten, die nicht in der Grundversorgung titig sind, geschieht die Beschaffung von Gas hin-
gegen in verstirktem Mafie sehr viel kurzfristiger. Dies kann sich dann viel schneller als bei einer langfristigen

Beschaffung auch auf die Hohe der entsprechenden Endkundenpreise auswirken.

Die gestiegenen Grofthandelspreise fiir Gas fithrten im zweiten Halbjahr des Jahres 2021 und zu Beginn des
Jahres 2022 zudem zu weiteren Verwerfungen im Bereich der Versorgung von Endkunden mit Gas. Als Reak-
tion auf die gestiegenen Groffhandelspreise beendeten einige Lieferanten ihre Energielieferungen oder melde-
ten teilweise Insolvenz an. Neben einigen kleineren Lieferanten handelte es sich insbesondere um einen gro-
Reren Gaslieferanten. Die Energiebelieferung der betroffenen Kunden wurde unterbrechungsfrei vom Grund-
versorger iibernommen. Diese tiberdurchschnittlich hohen Kundenzuwichse nahmen einige Grundversorger
zum Anlass, unterschiedlich hohe Allgemeine Preise fiir Bestands- und Neukunden anzubieten. Begriindet
wurde dies insbesondere damit, dass die kurzfristige Energiebeschaffung fiir diese neuen Kunden deutlich

teurer war als die langfristige Beschaffung fiir die Bestandskunden.

Die rechtliche Zuléssigkeit dieser sogenannten Preisspaltung war im Anschluss Gegenstand von Gerichtsver-
fahren. Der Gesetzgeber griff dies auf. Im Juli 2022 traten Anderungen des Energiewirtschaftsgesetzes in Kraft,
die eine Differenzierung der Allgemeinen Preise zwischen Bestands- und Neukunden in der Grundversorgung
untersagen. In der Ersatzversorgung diirfen im Gegenzug die Allgemeinen Preise nunmehr hoher sein als die
in der Grundversorgung (auch flir Haushaltskunden) und kénnen jeweils zum 01. und 15. eines Monats ange-

passt werden.

Wie nachhaltig die Verwerfungen im Zuge der aktuellen Krise die Marktstruktur auch im Gasbereich beein-
flussen werden und welchen Umfang die Effekte der derzeit bereits ergriffenen bzw. diskutierten Mafinahmen

haben werden, lisst sich derzeit noch nicht beurteilen.

Die Anzahl der von den Netzbetreibern durchgefiihrten Sperrungen lag im Jahr 2021 bei 26.905 und ist im
Vergleich zum Vorjahr um rund 12 Prozent gestiegen (2020: 23.991). Der Anstieg der Sperrungen, insbeson-
dere im Gasbereich, im Jahr 2021 ist teilweise auf nachgeholte Sperrungen aus dem Jahr 2020 zuriickzufithren.
Aufgrund des wihrend der Corona-Pandemie zeitweise geltenden Leistungsverweigerungsrechts nach Art.
240 § 1 EGBGB gingen die Sperrungen in 2020 deutlich zurtick. Ein Grofiteil der Lieferanten verzichtete zu-

dem freiwillig auf Sperrungen ihrer Kunden.

Auch im Jahr 2021 hat rund die Hilfte der von der Bundesnetzagentur befragten Gaslieferanten auf eine Sper-
rung freiwillig verzichtet. Hiufig wurden gesonderte oder individuelle Zahlungsvereinbarungen mit den Kun-

den getroffen, um eine kundenfreundliche Losung herbeizufiihren.
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Die Bundesnetzagentur erhebt die Anzahl der Sperrungen riickwirkend fiir das Vorjahr, sodass fiir 2022 noch
keine Daten vorliegen. Die Zahl der Sperrungen ist im Gasmarkt nach den bisher vorliegenden Zahlen noch

weniger als im Strommarkt mit dem jeweiligen Preisniveau korreliert.
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I Elektrizitatsmarkt
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A Entwicklungen auf den Elektrizitatsmarkten

1. Zusammenfassung

Nicht nur auf den Gasmarkten, sondern auch auf den Elektrizititsmarkten hat der russische Angriffskrieg ge-
gen die Ukraine tiefe Spuren hinterlassen. Die Bundesnetzagentur und das Bundeskartellamt haben sich be-
miiht, dort wo bereits vorlaufige aber verlassliche Zahlen vorlagen, diese in den Monitoringbericht einzuar-
beiten. Im Grundsatz bezieht sich der Monitoringbericht 2022 aber auf die Verhiltnisse des Jahres 2021, da nur
flir 2021 abgeschlossene Zahlen vorliegen, die einer Plausibilisierung und einer Qualititskontrolle zugdnglich
waren. Dort wo diese Validierung bereits moglich war, wurden explizit Zahlen fiir 2022 aufgenommen, an-
sonsten behalten auch die Werte fiir 2021 ihre Aussagekraft, dass sie die langerfristigen Entwicklungen deut-
lich machen. Die Entwicklung der Marktkonzentration im Jahre 2022 wird im kommenden Bericht tiber die
Wettbewerbsverhiltnisse im Bereich der Stromerzeugung (,Marktmachtbericht“) des Bundeskartellamtes be-
schrieben.

1.1 Erzeugung

Die deutschlandweite Nettostromerzeugung lag im Jahr 2021 mit 551,3 TWh {iber dem Niveau von 2020
(533,9 TWh), aber immer noch unter dem Niveau von 2019. Die Erzeugung aus nicht erneuerbaren Energietra-
gern stieg um 34,4 TWh bzw. 11,6 Prozent, trotz mehrerer Marktaustritte einiger Kraftwerke infolge des Koh-
leausstiegs. Zu erkliren ist dies unter anderem damit, dass die meisten konventionelle Energietriger die feh-
lenden erneuerbaren Erzeugungsmengen, aufgrund wind- und sonnenarmer Witterung, ersetzen mussten.
Besonders stark stieg hierbei die Nettostromerzeugung aus Kohlekraftwerken: In Steinkohlekraftwerken wur-
den 11,1 TWh mehr Strom erzeugt (+27,6 Prozent), in Braunkohlekraftwerken 19,3 TWh (+23,1 Prozent). Die
Erzeugung in Erdgaskraftwerken ist entgegen dem Trend der letzten Jahre (mit Ausnahme des Jahres 2018)
gesunken (-4,3 TWh bzw. -5,2 Prozent).

Die Erzeugung aus Erneuerbaren Energien sank um 7,2 Prozent auf insgesamt 219,7 TWh. Der Anteil der Er-
zeugung aus Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch betrug 40 Prozent im Jahr 20213,

Hinsichtlich der installierten Erzeugungsleistung war auch das Jahr 2021 durch einen Kapazititszuwachs der
erneuerbaren Energietriger gekennzeichnet. Insgesamt betrug der Zuwachs im Bereich der Erneuerbaren
Energien 7,5 GW. In 2020 betrug der Zuwachs 6,7 GW* gegeniiber dem Jahr 2019. Am starksten nahmen im
Jahr 2021 die Erzeugungskapazititen in den Bereichen Solare Strahlungsenergie (+5,7 GW) und Wind an Land
(+1,6 GW) zu. Die nicht erneuerbaren Energietriger (dazu zahlen Kernenergie, Braunkohle, Steinkohle, Erdgas,
Mineral6lprodukte, Pumpspeicher und sonstige Energietrager) nahmen um 5,4 GW ab. Die installierten Ge-
samterzeugungskapazititen (Nettowerte) stiegen damit zum Ende 2021 auf 238,4 GW an. Hiervon sind

99,8 GW den nicht erneuerbaren Energietrigern und 138,6 GW den erneuerbaren Energietrdgern zuzuordnen.

$ Wenn von einem Anteil der Erzeugung aus Erneuerbaren Energien von rund. 42,8 Prozent oder mehr ausgegangen wird, bezieht sich
dieser in der Regel auf die Definition des Verbrauchs als Netzlast (z.B. auf SMARD).

4 Der Vorjahreswert aus dem Monitoring 2021 wurde fiir das Jahr 2020 aktualisiert.
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Zu den nicht erneuerbaren Energietragern zihlen hier Kraftwerke, die sich am Markt befinden und Kraft-

werke, die auferhalb des Marktes agieren (z. B. Netzreserve oder vorlaufig stillgelegt).

Die installierte Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) in
Deutschland betrug Ende 2021 134,2 GW (2020: 126,7 GW). Dies bedeutet einen Anstieg um 7,5 GW (+5,9 Pro-
zent). Auf Grundlage des EEG wurden im Jahr 2021 insgesamt 203,4 TWh Strom aus Erneuerbaren-Energien-
Anlagen gefordert. Damit ist die Stromerzeugung aus EEG-Anlagen um 8,4 Prozent gesunken. Die Zahlungen
nach dem EEG sind gegentiiber dem Vorjahr um 34 Prozent auf 19,7 Mrd. Euro gesunken. Im Jahr 2021 haben
die Anlagenbetreiber Erneuerbarer Energien damit durchschnittlich 9,7 ct/kWh an Zahlungen aus dem EEG®
erhalten. Das im EEG 2021 vorgegebene Ausbauziel fiir das Jahr 2022 im Bereich Solare Strahlungsenergie von
63 GW wurde bereits Mitte des Jahres 2022 erreicht und auch im Bereich Windenergie an Land wird das vor-

gegebene Ausbauziel von 57 GW zum Ende des Jahres 2022 erreicht werden.

1.2 Grenziiberschreitender Handel

Auch im Jahr 2021 lagen die Stromexporte Giber den Stromimporten. Das deutsche Stromexportvolumen ist
im Jahr 2021 im Vergleich zum Vorjahr gestiegen. Das im Jahr 2021 iber die Grenzen gehandelte Volumen im
realisierten Stromaustausch betrug insgesamt 93 TWh (2020: 83 TWh). Deutschland gehort weiterhin zu den
groflen Stromexporteuren in Europa. Der Exportsaldo entsprach im Jahr 2021 einem Betrag von 14 TWh. Der

daraus folgende Exportiiberschuss betrug damit 775 Mio. Euro.

1.3 Netze

1.3.1 Netzausbau

Die Gesamtlinge der Leitungen, die sich aus dem Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) ergibt, liegt aktuell
(Stand 2. Quartal 2022) bei rund 1.821 km. Rund 8 km befinden sich in laufenden Raumordnungsverfahren
und rund 205 km vor dem bzw. im Planfeststellungsverfahren. Insgesamt sind 360 km genehmigt und vor/im
Bau. 1.248 km sind fertiggestellt.

Die Gesamtlidnge der Leitungen, die sich aus dem Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG) ergibt, liegt aktuell (Stand
2. Quartal 2022) bei etwa 10.413 km. Davon fallen rund 6.425 km auf die laindertibergreifenden oder grenz-
uberschreitenden Vorhaben, die in Zustdndigkeit der Bundesnetzagentur liegen. Die Gesamtlange der Leitun-
gen in Deutschland wird stark vom Verlauf der Nord-Siid-Korridore abhdngen und sich im weiteren Verlauf
konkretisieren. Im zweiten Quartal 2022 befanden sich insgesamt von der Gesamtlidnge etwa 2.662 km vor
dem Genehmigungsverfahren. Bei etwa 394 km werden die Raumordnungs- oder Bundefachplanungsverfah-
ren durchgefithrt. 5.815 km befinden sich vor dem oder im Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren. Geneh-
migt bzw. vor dem oder im Bau sind 656 km. 886 km sind fertiggestellt. Weitere 218 km werden in Verfahren

des Bundesamtes fiir Seeschifffahrt und Hydrographie durchgefiihrt.

5 Die durchschnittlichen Zahlungen nach dem EEG ergeben sich aus der Division der gesamten Zahlungen nach dem EEG durch die

gesamte eingespeiste Jahresarbeit des jeweiligen Jahres.
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1.3.2 Investitionen

Im Jahr 2021 brachten die Netzbetreiber insgesamt rund 13.556 Mio. Euro (2020: 12.332 Mio. Euro) fiir Investi-
tionen und Aufwendungen (beides handelsrechtliche Werte®) in die Netzinfrastruktur auf. Es entfielen

8.395 Mio. Euro auf Investitionen und Aufwendungen der Verteilernetzbetreiber (VNB) und 5.161 Mio. Euro
auf Investitionen und Aufwendungen der vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber (UNB). Die Investitionen
der UNB sind im Jahr 2021 im Vergleich zum Vorjahr um ca. 21 Prozent (2020: 3,862 Mio. Euro, 2021:

4.677 Mio. Euro) gestiegen. Die Investitionen der VNB sind leicht gesunken (2020: 4.838 Mio. Euro, 2021: 4.835
Mio. Euro).

1.3.3 Netzengpassmanagement

Das gesamte Maffnahmenvolumen fiir Netzengpassmanagementmafinahmen ist im Jahr 2021 im Vergleich
zum Vorjahr deutlich gestiegen. Die vorlaufigen Gesamtkosten fiir Netzengpassmanagementmafnahmen
(EinsMan (Einspeisemanagement), Redispatch inkl. Countertrading und Einsatz und Vorhaltung Netzreserve)
liegen bei rund 2,3 Mrd. Euro und sind damit ebenfalls deutlich gestiegen (2020: 1,4 Mrd. Euro).

Redispatch-Mafnahmen: Im Jahr 2021 wurden im Rahmen des Redispatchprozesses Einspeisereduzierungen
und -erh6hungen in Héhe von rund 21.546 GWh (10.804 GWh Einspeisereduzierungen und 10.742 GWh Ein-
speiseerh6hungen) von konventionellen Markt- und Netzreservekraftwerken angefordert. Die Anforderun-
gen zur Leistungsverdnderung von Kraftwerken lagen im Jahr 2021 somit iber denen des Vorjahres (2020:
16.795 GWh). Im Vergleich zum Vorjahr erhohte sich insbesondere das Volumen der strombedingten Maf-
nahmen. Die Menge des Countertradings, das statistisch zusammen mit dem Redispatch erfasst wird, stieg im
Jahr 2021 weiter. Der Anstieg ldsst sich grofitenteils auf die bilaterale Vereinbarung zwischen Deutschland und
Dianemark zuriickfiihren. Diese sieht Mindesthandelskapazititen fiir die Grenze zwischen Didnemark-West
und Deutschland sowie eine Zusammenarbeit der Ubertragungsnetzbetreiber bei Countertrading-Mafinah-
men vor. Letzteres verursachte Kosten von 396,7 Mio. Euro (2020: 134,1 Mio. Euro).

Die vorlaufigen Einsatzkosten fiir Redispatchmafnahmen mit Markt- und Reservekraftwerken und Counter-
trading-Mafinahmen lagen im Jahr 2021 bei rund 1.236 Mio. Euro und somit rund 260 Prozent iiber dem Vor-
jahresniveau (2020: 474,7 Mio. Euro). Der Anstieg der Kosten fiir RedispatchmafRnahmen mit Markt- und Re-
servekraftwerken ist groftenteils auf das vierte Quartal 2021 zuriickzufithren. Einerseits gab es einen starken
mengenmaéfiigen Anstieg der Mafinahmen aufgrund der durch Niedrigwasser hervorgerufenen Kohlelogistik-

Probleme sowie andererseits der stark gestiegenen Groffhandelspreise.

Netzreservekraftwerke: Die vorldufigen Vorhalte- und einsatzunabhingigen Kosten fiir die Netzreserve in
2021 sind der Bundesnetzagentur bisher in Hoéhe von rund 243 Mio. Euro bekannt und liegen damit Giber den
Vorjahreskosten (2020: 196 Mio. Euro). Die Einsatzkosten lagen mit rund 249 Mio. Euro deutlich tiber dem
Vorjahresniveau (2020: 100 Mio. Euro).

Einspeisemanagementmafinahmen (EinsMan-Mafinahmen): Die absoluten Abregelungsmengen von Strom
aus Erneuerbaren Energien im Rahmen des Einspeisemanagements (EinsMan) lagen im Jahr 2021 bei 5.818
GWh und sind im Vergleich zum entsprechenden Vorjahreszeitraum um rund finf Prozent gesunken (2020:

6 Investitionen und Aufwendungen werden im Glossar definiert. Die handelsrechtlichen Werte entsprechen nicht den kalkulatorischen

Werten, die nach den Vorgaben der ARegV in die Erl6sobergrenze der Netzbetreiber einberechnet werden.
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6.146 GWh). Dieser Riickgang dirfte auf die sukzessive Inbetriebnahme von Netzausbauprojekten zuriickzu-
fihren sein.

Mit rund 59 Prozent der Ausfallarbeit bleibt Windenergie an Land der am meisten abgeregelte Energietrager,
gefolgt von Windenergie auf See, mit mittlerweile 36 Prozent. Abgeregelt wurden die Anlagen insbesondere in
Niedersachsen (45 Prozent), gefolgt von Schleswig-Holstein (32 Prozent). Auch wenn rund 63 Prozent der
EinsMan-Mafnahmen vor allem im Verteilernetz abgeregelt wurden, lag der verursachende Netzengpass zu
rund 73 Prozent im Ubertragungsnetz bzw. in der Netzebene zwischen Ubertragungs- und Verteilernetz.

Die geschitzten EinsMan-Entschddigungsanspriiche der Anlagenbetreiber beliefen sich im Jahr 2021 auf rund
807 Mio. Euro (2020: 761 Mio. Euro). Dieser Anstieg von etwa sechs Prozent ist auf die verstirkte Abregelung
von Offshore-Windenergieanlagen zuriickzufithren. Die Entschidigungsanspriiche werden tiber die Netzent-
gelte von den Letztverbrauchern getragen, allerdings wird ein Teil dieser Kosten durch die Reduktion der
ebenfalls vom Netznutzer zu zahlenden EEG-Umlage kompensiert, da abgeregelte Anlagen keine Vergiitung
oder Marktprdmie nach dem EEG erhalten.

1.3.4 Netzentgelte

Die mengengewichteten Netzentgelte (inkl. Messstellenbetrieb) fiir das Jahr 2022 sind fiir Haushaltskunden
deutlich angestiegen (+0,6 ct/kWh). Fiir Haushaltskunden mit einem Jahresverbrauch von 2.500 bis 5.000 kWh
liegt der mengengewichtete Mittelwert bei 8,12ct/kWh. Im Bereich der Nicht-Haushaltskunden liegen die
Werte im arithmetischen Mittel fiir Gewerbe- und Industriekunden iiber dem Niveau des Vorjahres. Bei den
Gewerbekunden sind die Netzentgelte inkl. Messstellenbetrieb um rund drei Prozent gestiegen auf 6,85
ct/kWh (2021: 6,64 ct/kWh). Bei den Industriekunden sind die Netzentgelte inklusive Messstellenbetrieb um
rund elf Prozent auf 2,96 ct/kWh gestiegen (2021: 2,67 ct/kWh). Diese Steigerungen der Netzentgelte bestiti-
gen die Angaben der Verteilernetzbetreiber in Zustindigkeit der Bundesnetzagentur aus dem letzten Jahr zu
den vorldufigen Netzentgelten fiir das Jahr 2022. Nach deren Angaben steigen die Netzentgelte im bundeswei-
ten Durchschnitt im Jahr 2022 spiirbar an. Griinde sind u.a. steigende vorgelagerte Netzkosten in den Regelzo-
nen Amprion und TransnetBW, Investitionen in die Netze, steigende Personalzusatzkosten bei vielen Netzbe-
treibern sowie steigende Kosten fiir die Beschaffung von Verlustenergie aufgrund gestiegener Borsenstrom-

preise.

1.4 Kosten der Systemdienstleistungen

Die saldierten Kosten fiir Systemdienstleistungen, die auf Letztverbraucher umgelegt werden, sind im Jahr
2021 mit rund 3.437,3 Mio. Euro im Vergleich zum Jahr 2020 deutlich gestiegen (2020: 2.102,7 Mio. Euro).
Hauptkostenblocke waren dabei die Kosten fiir Netzengpassmanagement mit rund 2.285,4 Mio. Euro (2020:
1.432,2 Mio. Euro), Regelleistungsvorhaltung far PRL, SRL und MRL mit insgesamt 568,6 Mio. Euro (2020: 152,4
Mio. Euro) sowie Verlustenergie mit 458,4 Mio. Euro (2020: 450,5 Mio. Euro).

Der Anstieg der Kosten fiir Netzengpassmanagement ist einerseits auf den starken mengenmaéfigen Anstieg
der Maf¢nahmen aufgrund der durch Niedrigwasser hervorgerufenen Kohlelogistik-Probleme sowie anderer-
seits auf die stark gestiegenen Grofthandelspreise zuriickzufiihren. Letztere haben sich auch auf die Kosten der
Regelleistungsvorhaltung ausgewirkt.



34 | ELEKTRIZITATSMARKT

1.5 GroRhandel

Das Handelsvolumen bzw. die Liquiditat der Stromgroffhandelsmérkte befand sich auch im Jahr 2021 auf ei-
nem hohen Niveau, allerdings hat sich das Handelsvolumen der gekoppelten Day-Ahead-12-Uhr-Auktion im
Jahr 2021 mit rund 218,7 TWh im Vergleich zum Vorjahr (231,2TWh) reduziert.

Der borsliche Terminhandel verzeichnete Volumenzuwichse. Im Jahr 2021 lag das borsliche Handelsvolumen
flir Phelix-DE-Futures bei 1.450 TWh, eine Steigerung von rund 2,4 Prozent zum Vorjahr. Auch die auRerboérs-
lichen, Gber Brokerplattformen vermittelten Handelsvolumina verzeichneten Zuwichse. Das Volumen des
OTC-Clearing von Phelix-DE-Terminkontrakten an der EEX ist mit 1.750 TWh im Jahr 2021 um rund 4 Pro-

zent angestiegen und liegt rund 20 Prozent tiber dem Volumen, das direkt tiber die Borse gehandelt wurde.

Seit Beginn des Angriffskrieges im Februar 2022 auf die Ukraine hat sich die Situation auf den Energiemarkten
weiter verschirft. Die Preise auf den GrofRhandelsmérkten fiir Strom und Gas sind nochmals sehr deutlich an-
gestiegen und sind sehr volatil. Bereits in der zweiten Jahreshilfte 2021 waren deutliche Preissteigerungen auf
den Energiemérkten zu beobachten. So betrug der Durchschnittswert fiir den Spotmarkt Phelix-Day-Base fir
2021 rund 97,12 Euro/MWh, im Vorjahr lag der entsprechende Durchschnitt noch bei 30,46 Euro/MWh - ein
Anstieg von und rund 218 Prozent. Bei Terminkontrakten fiir das Folgejahr sind die Durchschnittspreise
ebenfalls stark gestiegen. Mit 88,42 Euro/MWh im Jahresmittel ist der Phelix-Base-Year-Future, gehandelt flir
das Jahr 2022, gegentiiber dem Vorjahr, gehandelt fiir das Jahr 2021, mit 40,17 Euro/MWh um rund 120 Prozent
gestiegen. Bei dem Phelix-Peak-Year-Future belief sich der Preis 2021 im Jahresmittel auf 107,23 Euro/MWh.
Die Steigerung gegeniiber dem Wert aus dem Vorjahr (49,04 Euro/MWh) betrdgt somit rund 119 Prozent.

Bei einer Betrachtung der unterjihrigen Preisentwicklung fiir Futures im Verlauf des Jahres 2021 ist festzu-
stellen, dass die Preise bis zum Jahresende kontinuierlich gestiegen sind. So erreichten die Maximalwerte fiir
die Terminkontrakte Phelix-Base-Year-Future am 22. Dezember 2021 einen Maximalwert von 324,50
Euro/MWh, der. Phelix-Peak-Year-Future markierte am gleichen Tag sogar rund 410 Euro/MWh.

1.6 Einzelhandel

1.6.1 Vertragsstruktur und Wettbewerbssituation

Das Bundeskartellamt geht wie auch in den vergangenen Jahren davon aus, dass auf den grofiten Stromeinzel-
handelsmirkten derzeit kein Anbieter marktbeherrschend ist und dass die vier gréf3ten Anbieter immer noch
deutlich unter der Schwelle zur Marktbeherrschungsvermutung sind. Der kumulierte Marktanteil der aktuell
vier absatzstirksten Anbieter betrigt auf dem bundesweiten Markt fiir die Belieferung von leistungsgemesse-
nen Stromkunden (RLM-Kunden) rund 25,8 Prozent (Vorjahr: 28,5 Prozent), auf dem bundesweiten Markt fiir
die Belieferung von nicht-leistungsgemessenen Stromkunden (SLP-Kunden) im Rahmen von Sondervertra-
gen 36,1 Prozent (Vorjahr: 42,8 Prozent).

Im Endkundenmarkt haben sich die Auswahloptionen von Verbrauchern zwischen verschiedenen Elektrizi-
tatslieferanten leicht erhoht. Letztverbraucher konnten im Jahr 2021 im Durchschnitt zwischen 167 Anbietern
(2020: 162 Anbieter) je Netzgebiet wihlen (ohne Berticksichtigung von Konzernverbindungen). Fiir das Kun-
densegment der Haushaltskunden betrug der bundesweite Durchschnitt 147 Anbieter (2020: 142 Anbieter).
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Wie im Jahr 2020 wurde eine relative Mehrheit von 37 Prozent der Entnahmemenge von Haushaltskunden
tber einen Vertrag beim lokalen Grundversorger aufderhalb der Grundversorgung bezogen. Der mengenbezo-
gene Anteil der Haushaltskunden in der Grundversorgung belauft sich auf rund 24 Prozent (2020: 26 Prozent).
Damit ist der Anteil der grundversorgten Kunden etwa auf dem Vorjahresniveau geblieben. Rund 39 Prozent
der Entnahmemenge aller Haushaltskunden werden von einem Lieferanten geliefert, der nicht der 6rtliche
Grundversorger ist (2020: 38 Prozent). Insgesamt werden damit rund 61 Prozent der Entnahmemenge aller
Haushalte nach wie vor durch den Grundversorger geliefert (im Rahmen der Grundversorgung oder eines
Vertrags aufRerhalb der Grundversorgung). Die immer noch starke Stellung der Grundversorger in ihren je-
weiligen Versorgungsgebieten ist damit im Vergleich zum Vorjahr konstant geblieben.

Fiir das Jahr 2021 ist die Zahl der Lieferantenwechsel mit fast 4,8 Mio. Wechseln gesunken. Die Lieferanten-
wechselquote bezogen auf die Anzahl der Haushaltskunden liegt damit bei 9,7 Prozent (2020: 10,9 Prozent)
und somit um gut einen Prozentpunkt unter dem Vorjahr. Hier ist zu beachten, dass die Zahl der Lieferanten-
wechsel fiir das Jahr 2021 um den Sondereffekt von Insolvenzen und (unfreiwilligen) Wechseln auf Grund von
Kiindigungen der Lieferanten bereinigt wurde (Anzahl ohne Bereinigung: rund 5,7 Mio. Lieferantenwechsel).
Zusatzlich haben rund 1,5 Mio. Haushaltskunden ihren bestehenden Energieliefervertrag bei ihrem Lieferan-
ten umgestellt. Die Lieferantenwechselquote von Nicht-Haushaltskunden - mit tiber 10 MWh Jahresver-
brauch - lag, bezogen auf die Abnahmemengen, bei 10,7 Prozent (2020: 11,6 Prozent).

1.6.2 Stromsperren

Die Anzahl der von den Netzbetreibern tatsichlich durchgefiihrten Sperrungen lag bei 234.926 und ist im Ver-
gleich zum Vorjahr um zwei Prozent gestiegen (2020: 230.015). Sehr viel hoher ist die Anzahl der Sperrandro-
hungen von Lieferanten gegeniiber Haushaltskunden, wenn auch im Vergleich zum Vorjahr riicklaufig. Diese
Zahl lag bei etwa vier Mio. von denen ca. 740 Tsd. in eine Sperrbeauftragung beim zustindigen Netzbetreiber
miindeten (2020: 4,2 Mio. Sperrandrohungen und 696 Tsd. Sperrbeauftragungen). Mit der im Dezember 2021
in Kraft getretenen Anderung der Stromgrundversorgungsverordnung wurden die Voraussetzungen fiir eine
Sperrung in der Grundversorgung verschérft.

1.6.3 Preisniveau

Der Mittelwert des Gesamtpreises (ohne Umsatzsteuer und ohne Reduktionsméglichkeiten) fiir Industriekun-
den mit einem Jahresverbrauch von 24 GWh lag fiir den 1. April 2022 bei rund 22,51 ct/kWh und damit um
5,57 ct/kWh tiber dem Mittelwert far April 2021. Der Mittelwert des Gesamtpreises (ohne USt.) fiir Gewerbe-
kunden mit einem Jahresverbrauch von 50 MWh lag im April 2022 bei 25,65 ct/kWh und ist im Vergleich zum
Jahr 2021 um 2,42 ct/kWh gestiegen. Hauptgrund fir die Steigerung der Industriepreise sind in diesem Jahr
die vom Lieferanten beeinflussbaren Preisbestandteile, unter die auch die erh6hten Energiebeschaffungskos-
ten fallen. Aufgrund der Stichtagsbetrachtung sind die dem Stichtag 1. April 2022 folgenden aktuelleren Ent-
wicklungen noch nicht berticksichtigt.

Die Preise fir Haushaltskunden wurden zum Stichtag 1. April 2022 bei den in Deutschland titigen Lieferanten
erhoben. Der Durchschnittspreis (inkl. USt.) ist dabei deutlich auf 36,06 ct/kWh gestiegen (2021: 32,63 ct/kWh).
Dieser Mittelwert gewichtet die Preise der einzelnen Vertragsverhiltnisse bei einem Jahresverbrauch von
2.500 kWh bis 5.000 kWh nach ihrer Abgabemenge und bildet somit einen aussagekriftigen Durchschnitts-
preis fiir den Strompreis von Haushaltskunden.
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Der Strompreis setzt sich aus einem vom Lieferanten beeinflussbaren Anteil des Strompreises (Energiebe-
schaffung, Vertrieb und Marge) und einem nicht beeinflussbaren Bestandteil (Abgaben, Steuern etc.) zusam-
men. Wihrend der nicht beeinflussbare Bestandteil im Jahr 2022 bei 62 Prozent liegt und gesunken ist (2021:
74 Prozent), betrigt der beeinflussbare Anteil rund 38 Prozent und hat sich somit deutlich erh6ht (2021: 26
Prozent). Dies tragt somit signifikant zum Anstieg des Einzelhandelspreises bei. Ursichlich hierfiir sind die
stark gestiegenen Grofthandelspreise, welche sich insbesondere bei den kurzfristig zu beschaffenden Energie-
mengen der Lieferanten auswirken. Das Netzentgelt liegt im Jahr 2022 auch deutlich héher als im Vorjahr und
damit weiterhin auf hohem Niveau. Die EEG-Umlage macht mit 3,72 ct/kWh nur noch rund 10 Prozent des
Gesamtpreises aus. Hierbei gilt es zu beachten, dass die Preisabfrage eine stichtagsbezogene Abfrage ist und die
vorzeitige Abschaffung der EEG-Umlage zum 1. Juli 2022 hierbei nicht berticksichtigt ist. Wenn die EEG-Um-
lage bereits zum Stichtag 1. April 2022 entfallen wire und man annehmen wiirde, dass die EEG-Umlage voll-
stindig durchgereicht wird, lage der Durchschnittspreis (inkl. USt.) bei 31,64 ct/kWh.

Gegeniiber dem Jahr 2021 ist der Durchschnittspreis fiir Haushaltskunden in der Grundversorgung fiir einen
Jahresverbrauch von 2.500 bis 5.000 kWh mit 35,70 ct/kWh angestiegen (2021: 33,80 ct/kWh). Der durch-
schnittliche Preis fiir einen Vertrag beim Grundversorger aufierhalb der Grundversorgung betragt

34,86 ct/kWh (2021: 31,89 ct/kWh). Die Beobachtung aus dem Vorjahr, in dem der Preis beim Grundversorger
unterhalb des Preises von Lieferanten, die nicht der 6rtliche Grundversorger sind, zeigt sich im Jahr 2022 er-
neut. Die Preise beider Vertragsverhéltnisse beim Grundversorger (Grundversorgungsvertrag; Sondervertrag
beim ortlichen Grundversorger) liegen erstmals unter denen von Sondervertrigen bei Lieferanten, die nicht
der ortliche Grundversorger sind. Im Falle eines Vertrages bei einem anderen Lieferanten als dem ortlichen
Grundversorger ist der Preis um rund 14 Prozent gestiegen und liegt nun bei 37,22 ct/kWh (2021:

32,70 ct/kWh). Dies ist vermutlich auf die unterschiedlichen Beschaffungsstrategien der Lieferanten zurtick-
zufiihren. Wahrend Grundversorger eine eher langfristige Beschaffungsstrategie verfolgen, ist bei Lieferanten
aufierhalb der Grundversorgung vermutlich eine kurzfristigere Beschaffung der Energiemengen tblich. Dies
zeigt auch die Anzahl der Insolvenzen und Kiindigungen von Energieliefervertrigen von Lieferanten, die
nicht der értliche Grundversorger sind.

1.6.4 Umlagen

Fiir das Jahr 2022 veranschlagten die Netzbetreiber insgesamt rund 17,2 Mrd. Euro zur Umlage auf die Netz-
nutzer. Dieser Betrag setzt sich zusammen aus der EEG-Umlage (12,96 Mrd. Euro), der Offshore-Netzumlage
(1,48 Mrd. Euro), der § 19-StromNEV-Umlage (1,22 Mrd. Euro), der KWKG-Umlage (1,49 Mrd. Euro), und der
Abschaltbare-Lasten-Umlage (0,014 Mrd. Euro). Der tiber die EEG-Umlage von den Netznutzern zu refinanzie-
rende Betrag machte damit weiterhin den gréf3ten Anteil (ca. 75 Prozent) aller Umlagen aus, obwohl dieser im
Vergleich zum Vorjahr bereits erheblich gesunken ist (Umlagebetrag 2021 - 22,28 Mrd. Euro). Ein fiir 2022 ge-
planter Bundeszuschuss zur Deckelung der EEG-Umlage in Héhe von 3,25 Mrd. Euro (Bundeszuschuss 2021 -
10,8 Mrd. Euro) ist auf Grund der hohen Borsenpreise fiir Strom nicht notwendig.

Die Bundesregierung hat mit dem Klimaschutzprogramm 2030 beschlossen, ein nationales Brennstoffemissi-
onshandelssystem einzufiihren und die Erlose aus dieser Bepreisung fossiler Kohlendioxidemissionen auch
zugunsten der Biirgerinnen und Biirger sowie der Wirtschaft fiir eine Entlastung bei der EEG-Umlage ab dem
01.01.2021 zu verwenden. Um die Stromkunden schnell von den stark gestiegenen Energiekosten zu entlasten,
hat die Bundesregierung beschlossen, die Umlage ab 1. Juli 2022 auf 0 ct/kWh abzusenken. Urspriinglich war
im Koalitionsvertrag die Abschaffung der EEG-Umlage zum 1. Januar 2023 geplant.
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1.6.5 Heizstrom

Der Heizstromverbrauch ist im Vergleich zum Vorjahr insgesamt gestiegen. Nach den Mengenangaben von
Heizstromlieferanten wurden knapp 1,98 Mio. Marktlokationen mit etwa 14,3 TWh Heizstrom beliefert. Der
Anteil der Lieferantenwechselzahlen hat sich bezogen auf die Anzahl der Marktlokationen im Heizstrombe-
reich im Vergleich zum Vorjahr verringert. Die Lieferantenwechselquote bezogen auf die Menge entsprach fir
2021 rund 4,6 Prozent bzw. 5,4 Prozent nach Marktlokationen.

Auch zum Stichtag 1. April 2022 liegt der Bruttogesamtpreis fiir den Abnahmefall Nachtspeicherheizung bei
25,55 ct/kWh und somit tiber dem Vorjahresniveau von 23,93 ct/kWh. Der Bruttogesamtpreis fiir den Abnah-
mefall Warmepumpe liegt im Mittel bei 25,07 ct/kWh und ist im Vergleich zum Vorjahr von 23,80 ct/kWh
ebenfalls angestiegen. Fiir den Anstieg mafdgeblich ist der vom Lieferanten beeinflussbare Restbetrag, insbe-
sondere fiir die Energiebeschaffung. Auch hier gilt, dass aufgrund der Stichtagsbetrachtung die dem Stichtag
folgenden aktuelleren Entwicklungen noch nicht bertiicksichtigt sind.

1.7 Digitalisierung des Mess- und Zihlwesens

Mit dem Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende und dem darin enthaltenen Messstellenbetriebsgesetz
(MsbG) wurde der Rollout von modernen Messeinrichtungen und intelligenten Messsystemen (sog. Smart Me-
ter) in Deutschland gesetzlich vorgegeben. Wiahrend in der Vergangenheit im Bereich der Haushaltskunden
hauptsichlich analoge Ferrariszdhler verbaut wurden, handelt es sich bei modernen Messeinrichtungen um
digitale Zahler, die {iber eine Schnittstelle zur Anbindung an eine Kommunikationseinheit (Smart Meter Gate-
way) verfiigen. Ein Datenversand findet bei modernen Messeinrichtungen nicht statt. Von einem intelligenten
Messsystem wird dann gesprochen, wenn eine moderne Messeinrichtung mit einem Smart Meter Gateway
verbunden ist und so die vom Zahler erfassten Daten versandt werden kénnen.

Zum 30. Juni 2017 mussten die grundzustidndigen Messstellenbetreiber der Bundesnetzagentur die Wahrneh-
mung der Grundzustidndigkeit anzeigen. Diese Anzeige 16ste zudem eine gesetzliche Frist des MsbG aus: Drei
Jahre nach Anzeige der Grundzustindigkeit, also zum 30. Juni 2020, muss der grundzustindige Messstellenbe-
treiber an mindestens zehn Prozent seiner dem Gesetz nach auszustattenden Messstellen moderne Messein-
richtungen installiert haben. Bei Nichterfiillung besteht durch den Messstellenbetreiber grundsatzlich die
Pflicht, ein Verfahren zur Ubertragung der Grundzustindigkeit einzuleiten.

Der Einbau von intelligenten Messsystemen (iMSys) konnte mit der Zertifizierung des ersten Smart Meter Ga-
teways durch das Bundesamt fir Sicherheit in der Informationstechnik (BSI) am 12. Dezember 2018 starten.
Mit der Zertifizierung eines dritten Gateways im Dezember 2019 und mit Feststellung der technischen Mog-
lichkeit fiir bestimmte Anwendungsfille gab das BSI am 24. Februar 2020 den Startschuss fiir den Rollout
iMSys. Zum Februar 2020 haben einige grundzustiandige Messstellenbetreiber sowie ein weiteres Unterneh-
men Klage gegen die vom BSI erlassene Allgemeinverfiigung zur Feststellung der technischen Méglichkeit
tber den Einbau iMSys erhoben. Im Rahmen eines Verfahrens im einstweiligen Rechtsschutz hat das Oberver-
waltungsgericht Miinster zunichst zugunsten des Beschwerdefiihrers entschieden. Um den sich hieraus erge-
benden Rechtsunsicherheiten zu begegnen hat der Gesetzgeber Anpassungen des Messstellenbetriebsgesetztes
vorgenommen. Das Trigergesetz der Gesetzesanpassungen ist seit dem 27. Juli 2021 in Kraft. Eine zentrale
Anpassung des MsbG ist in § 19 Abs. 6 MsbG erfolgt. Hiermit wurde eine Bestandsschutzregelung fiir die be-
reits eingebauten und noch einzubauenden intelligenten Messsysteme geschaffen. Zudem wurde der Aus-
schuss Gateway-Standardisierung des BMWi eingerichtet und zur erweiterten Technischen Richtlinie BSI-TR-
03109-1 v1.1 vom 23. September 2021 angehort. Nach abschliefiender Zustimmung durch das BMWi wurde
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die TR durch das BSI bekanntgegeben. Die TR legt den Fokus auf die Interoperabilitits-Zertifizierung von
Smart Meter Gateways. Am 20. Mai 2022 hat das BSI die im vorldufigen Rechtsschutzverfahren als voraus-
sichtlich rechtswidrig bewertete Markterklarung vom 07. Februar 2020 mit Wirkung fiir die Vergangenheit
aufgehoben. Mit der erlassenen Verfiigung nach § 19 Abs. 6 MsbG hat das BSI festgestellt, dass bisherige, zerti-
fizierte SMGW sicher nutzbar sind und ein freiwilliger Einbau BSI-konformer Gerite weiterhin maoglich ist.
Gegen die Aufhebung der Markterklarung durch das BSI wurde Widerspruch eingelegt.

2. Netziibersicht

Alle Akteure des Energiemarktes sind seit dem 1. Februar 2018 verpflichtet, zur Identifikation von Marktloka-
tionen und Messlokationen einen neuen Identifikationscode einzufithren und exklusiv zu benutzen. Seit dem
Monitoringbericht 2019 wird daher der Begriff des Zahlpunkts durch die Begriffe der Marktlokation bzw.
Messlokation ersetzt. In einer Marktlokation wird Energie entweder erzeugt oder verbraucht. Die Marktloka-
tion ist mit mindestens einer Leitung mit einem Netz verbunden. Die Marktlokation ist ein Ankniipfungs-
punkt flir Belieferung und Bilanzierung. Eine Messlokation ist eine Lokation, an der Energie gemessen wird
und die alle technischen Einrichtungen beinhaltet, die zur Ermittlung und ggf. Ubermittlung der Messwerte
erforderlich sind. In einer Messlokation wird jede relevante physikalische Grofie zu einem Zeitpunkt maximal
einmal ermittelt. Der Begriff der Messlokation entspricht dem Begriff der Messstelle im Sinne des § 2 Nr. 11

Messstellenbetriebsgesetz.

2.1 Netzbilanz

Die Netzbilanz erméglicht einen Uberblick zum Aufkommen und zur Verwendung der Stromfliisse im deut-
schen Stromnetz fiir das Jahr 2021. Die Aufkommensseite (603,0 TWh) setzt sich zusammen aus der gesamten
Netto-Stromerzeugung von 551,3 TWh (davon 9,0 TWh aus Pumpspeichern) sowie den grenziiberschreiten-
den Lastfliissen” aus dem Ausland in Hohe von 51,7 TWh. Auf der Verwendungsseite (insgesamt 608,2 TWh)
wurden aus den Netzen der Allgemeinen Versorgung 467,0 TWh durch Letztverbraucher (davon 13,2 TWh fiir
Pumpspeicher) entnommen. Die Entnahmemenge von Pumpspeichern liegt aufgrund der zum Pumpvorgang
benétigten Strommengen (Kraftwerkseigenverbrauch) oberhalb der erzeugten Strommenge. Weiterhin wurde
eine Netto-Stromerzeugungsmenge von 42,7 TWh nicht in die Netze der Allgemeinen Versorgung eingespeist
(Eigenverbrauch im industriellen, gewerblichen oder privaten Bereich). Bzgl. der Eigenerzeugung ist davon
auszugehen, dass der tatsdchliche Wert hoher ist, da diese Daten der Bundesnetzagentur erst ab einer Strom-
erzeugungseinheit fiir einen Standort von 10 MW {ibermittelt wird. Die Netzverluste auf UNB- und VNB-
Ebene lagen bei insgesamt 27,7 TWh, die physikalischen Lastfliisse ins Ausland betrugen 70,8 TWh. Durch
Summieren der Einzelpositionen auf der Verwendungsseite ergibt sich ein Gesamtwert von rund 608,2 TWh.
Der Unterschied zur Aufkommensseite von 603,0 TWh betrigt 5,2 TWh bzw. 0,9 Prozent. Damit sind Aufkom-
mens- und Verwendungsseite von der Monitoringerhebung nahezu gleichermaflen abgedeckt. Die Erhe-
bungsdifferenz von 5,2 TWh ist auf die komplexe Struktur der Datenabfrage bei einer Vielzahl unterschiedli-

cher Marktteilnehmer zurtickfiihren.

7 Fiir die Ausgeglichenheit der Netzbilanz sind die physikalischen Lastfliisse, nicht die Handelsfliisse entscheidend. Handelsfliisse (Ex-

porte 70,8 TWh und Importe 51,7 TWh) und physikalische Lastfliisse weichen im vermaschten Wechselstromsystem voneinander ab.
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. Summe Summe
UNB VNB
2021 2020
Gesamte Netto-Nennleistung von Erzeugungsanlagen (in
GW) Stand 31.12.2021 2384 2363
davon aus Anlagen mit nicht erneuerbaren Energietrdgern 99,8 105,2
davon aus Anlagen mit erneuerbaren Energietragern 138,6 131,1
davon nach EEG vergiitungsfahige Erzeugungsanlagen 134,2 126,7
Gesamte Netto-Erzeugungsmenge (in TWh. inkL. nicht in
R . . 551,3 533,9
Netze der Allgemeinen Versorgung eingespeiste Menge)
davon aus Anlagen mit nicht erneuerbaren Energietriagern 3316 297,2
davon Pumpspeicher 9,0 10,2
davon aus Anlagen mit erneuerbaren Energietragern 219,7 236,7
davon nach EEG vergiitungsfahige Erzeugungsanlagen 203,4 222,0
Nicht in Netze der Allgemeinen Versorgung eingespeiste 427 344
Netto-Erzeugungsmenge (in TWh)™ ’ ’
Netzverluste (in TWh) 9,9 17,8 27,7 27,2
davon Héchstspannung 8,2 <0,1 8,2 8,1
davon Hochspannung (inklusive HOS/HS) 1,7 3,3 51 49
davon Mittelspannung (inklusive HS/MS) 5,8 5,8 5,7
davon Niederspannung (inklusive MS/NS) 8,8 8,8 8,6
Grenziiberschreitende Stromfliisse (in TWh)
(physikalische Lastfliisse)
davon ins Ausland 70,8 65,4
davon aus dem Ausland 51,7 47,6
Entnahmemengen (in TWh)m 25,5 428,3 467,0 455,6
davon Industrie- und Gewerbekunden
sowie weitere Nicht-Haushaltskunden 25,5 299,5 3250 318,5
davon Haushaltskunden 128,8 128,8 125,7
davon Pumpspeicher 13,2 11,4

[1] Eigenverbrauch im industriellen. gewerblichen oder privaten Bereich; ohne Einspeisungen in das Fahrstromnetz der Deutschen Bahn AG

[2] Inkl. Entnahmemengen durch das Fahrstromnetz der Deutschen Bahn AG

Tabelle 1: Netzbilanz von 2021 gemif Abfrage UNB, VNB Strom und Kraftwerksbetreiber
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Elektrizitit: Aufkommen und Verwendungim Versorgungsnetz fiir dasJahr 2020
in TWh

Physikalische Netto-Stromerzeugung Pu.mp-
Lastflisseausdem  (ohne Pumpspeicher) speicher
Ausland
=
10,3(9,8)
520,4(551,5) S 578,3(600,7)
e e N _ _ _ _ __ ____________m==T
=

Physikalische
Lastfliissein das
Ausland

65,4 (69,8) 444,2(460,2) Netzverluste
S 572,1(607,4)
UNB: 9,9(9,3)

VNB: 17,3(17,6)

11,8(12,4)

Nicht in Versorgungsnetze
eingespeiste Erzeugung

Letztverbraucher Pumpspeicher*
Entnahmemengen

* Die Menge verstehtsich hier als Entnahme der Pumpspeicher aus dem Netz, beschreibt also den Stromverbrauch, der zum Pumpvorgang
benétigt wurde.
Diein Klammern dargestellten Werte beziehensich auf das Jahr2019

Abbildung 1: Aufkommen und Verwendung im Stromversorgungsnetz 2021

2.2 Stromverbrauch

Aus der im vorangegangenen Kapitel dargestellten Netzbilanz ldsst sich ein jahrlicher, im Monitoring gemel-
deter, Bruttostromverbrauch von 557,3 TWh fiir das Jahr 2021 errechnen. Dieser Bruttostromverbrauch ergibt
sich aus der Summe der Bruttostromerzeugung? aus Erneuerbaren Energien (220,8 TWh) und nicht erneuer-
baren Energien (355,6 TWh) sowie den grenziiberschreitenden Lastfliissen aus dem Ausland (51,7 TWh) abziig-
lich der grenziiberschreitenden Lastfliisse ins Ausland (70,8 TWh). Die Bruttostromerzeugung umfasst dabei

8 Der tatsichliche Wert ist hoher, da im Monitoring Kraftwerkseigenverbrauch und Strommengen von Eigenerzeugungsanlagen erst ab

einer installierten Leistung von 10 MW pro Standort erfasst werden.
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den Kraftwerkseigenverbrauch und ist deshalb hoher als die Netto-Stromerzeugung. Der Anteil der Erzeu-

gung aus Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch lag im Jahr 2021 damit bei rund 40 Prozent.

Elektrizitat: Entnahmemengen der Letztverbraucher nach Entnahmekategorien

UNB VNB UNB + VNB Anteil an der

Kategorie in TWh in TWh in TWh Ge'samtsumme
in Prozent
<10 MWh/Jahr <0,1 122,0 122,0 27%
10 MWh/Jahr - 2 GWh/Jahr 0,1 117,4 117,5 26%
>2 GWh/Jahr 25,4 188,9 2143 47%
Gesamt 2021 25,5 428,3 453,9 100%
Gesamt 2020 26,1 418,1 4442

Tabelle 2: Entnahmemengen der Letztverbraucher (ohne Pumpspeicher) nach Kundenkategorien gemafd Ab-
frage UNB und VNB Strom

Elektrizitit: Entnahmemengen der Letztverbraucher nach Lastprofil

UNB VNB UNB +VNB Anteil an der

Kategorie in TWh in TWh in TWh Ge.samtsumme
in Prozent
RLM-Kunden 25,5 266,1 291,6 64%
SLP-Kunden 162,2 162,2 36%
davon Haushaltskunden o
i.5.d. §3 Nr. 22 EnWG 1288 1288 28%
Gesamt 2021 25,5 428,3 453,8 100%
Gesamt 2020 26,1 418,1 4442

Tabelle 3: Entnahmemengen der Letztverbraucher (chne Pumpspeicher) nach Lastprofil gemif Abfrage UNB
und VNB Strom

Fir die Entnahmemenge von Elektrizitit von Letztverbrauchern in den Netzbereichen der im Monitoring er-
fassten UNB und VNB haben sich im Einzelnen die aufgefiihrten Werte fiir das Jahr 2021 ergeben (Entnahme-
mengen ohne Pumpspeicher). Aus den VNB-Netzen wurden insgesamt rund 428,3 TWh entnommen, aus den
UNB-Netzen 25,5 TWh.
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Die vorangegangene Tabelle zeigt, dass, obwohl die Anzahl der Kunden mit Jahresverbrauchsmengen von
mehr als 2 GWh verhiltnismafig klein ist, in dieser Kundenkategorie fast die Hilfte der gesamten Entnahme-
menge in Deutschland verbraucht wurde. Kunden mit einer Jahresverbrauchsmenge zwischen 10 MWh und
2 GWh verbrauchten im Jahr 2021 26 Prozent der Gesamtentnahmemenge. Die anzahlméfig grofite Kunden-
gruppe stellt die Kategorie von Letztverbrauchern mit Jahresverbrauchsmengen bis 10 MWh dar. In diese fal-
len fast ausschlieRlich Haushaltskunden, aber auch kleinere Gewerbe kénnen in dieser Kategorie enthalten
sein. Sie entnahmen 2020 27 Prozent der Gesamtmenge.

Gemifd den Angaben der VNB verbrauchten Haushaltskunden® im Durchschnitt rund 2.612 kWh im Jahr
2021. Die héchste Abnahmemenge der Haushaltskunden féllt nach Angaben der Stromlieferanten mit einer
Gesamtmenge von ca. 44,6 TWh in den Abnahmefall zwischen 2.500 kWh und 5.000 kWh. Fiir diesen repra-
sentativen Fall lag der Durchschnittsverbrauch bei rund 3.449 kWh, die Gesamtzahl der Marktlokationen bei
rund 12,9 Millionen.

2.3 Netzstrukturdaten

An der Datenerhebung zum Monitoring 2022 haben sich die UNB® sowie 812 VNB beteiligt. Zum Stichtag
2. November 2022 waren bei der Bundesnetzagentur insgesamt 865 Elektrizititsverteilernetzbetreiber erfasst.

Elektrizitat: Anzahl der bei der Bundesnetzagentur registrierten Netzbetreiber in
Deutschland

2017 2018 2019 2020 2021 2022
Ubertragungsnetzbetreiber mit 4 4 4 4 4 4
Regelzonenverantwortung
Verteilernetzbetreiber (VNB) 878 890 883 879 873 865
davon VNB mit weniger als 100.000 797 809 803 799 791 782
angeschlossenen Kunden
davon VNB mit weniger als 30.000 625 614 645 678 674 664

angeschlossenen Kunden

Tabelle 4: Anzahl der Elektrizititsnetzbetreiber in Deutschland von 2016 bis 2022

Nachfolgende Tabelle zeigt die Netzstrukturdaten ,Stromkreislinge” und ,,Marktlokationen“ der UNB und
VNB auf. Die Marktlokation ist die Einheit im Energiemarkt, in der seit 2018 die Anschliisse fiir die Beliefe-
rung und Bilanzierung gezihlt werden. Sie wird also immer dann verwendet, wenn es sich nicht um den tech-
nischen Anschluss handelt, sondern um die hinter dem technischen Anschluss stehenden vertraglichen Bezie-
hungen. Die Anzahl der Kunden wird bspw. Giber die Marktlokationen gezahlt, die Anzahl der installierten

9 Haushaltskunden i.S.d. §3 Nr. 22 EnWG

10 Die fiir die Offshore-Beteiligungsgesellschaften der TenneT GmbH gemeldeten Daten werden im Monitoring der TenneT zugeordnet.
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Zahler hingegen liber die Messlokation. Die Messlokation bildet also das technische Pendant zur Marktloka-
tion, allerdings existiert hier keine Eins zu Eins Beziehung. Einer Marktlokation kénnen mehrere Messlokatio-
nen zugeordnet sein, in einer anderen Fallkonstellation werden einer Messlokation mehrere Marktlokationen

zugeordnet.

Elektrizitat: Netzstrukturdaten 2021

UNB* VNB Summe

Netzbetreiber (Anzahl) 8* 867 867
Stromkreisldnge (in Tsd. km) 37,2 1.896,9 1.934,1

davon Héchstspannung 37,0 0,2 37,2

davon Hochspannung 0,2 95,0 95,2

davon Mittelspannung 527,1 527,1

davon Niederspannung 1.274,6 1.274,6
Marktloaktlonen von Letztverbrauchern 0.4 52.261.1 52,2616
(inTsd.)

davon Industrie- und Gewerbekunden

sowie weitere Nicht-Haushaltskunden 0.4 2.964,3 2.964,7

davon Haushaltskunden 49.296,9 49.296,9
Jahreshochstlast (in GW) 81,4

* Hier Anzahlinkl. der Offshore-Beteiligungsgesellschaften und Baltic Cable AB.

Tabelle 5: Netzstrukturdaten 2021 gemif Abfrage UNB und VNB Strom

Die Stromkreislinge auf UNB-Ebene betrug 37,2 Tsd. km im Jahr 2021. Die Anzahl der Marktlokationen von
Letztverbrauchern in den Netzgebieten der UNB belief sich auf insgesamt 414. Diese Marktlokationen weisen
fast ausschlieRlich eine registrierende Lastgangmessung auf, d. h. die UNB erfassten mindestens viertelstiind-

lich einen Leistungsmittelwert.

Auf allen Netzebenen der VNB betrug die gesamte Stromkreislinge zum 31. Dezember 2021 insgesamt rund
1,90 Millionen Kilometer. Wie in der folgenden Abbildung dargestellt, verfiigt die Mehrzahl der in der Daten-
auswertung berticksichtigten VNB Strom (610 oder 75 Prozent) Giber Netze, welche eine kleine bis mittlere
Stromkreislinge (Kabel und Freileitungen) bis 1.000 km aufweisen. Auf diese VNB entfallen 7,4 Mio. bzw.

14 Prozent aller Marktlokationen in Deutschland. 202 VNB besitzen Netze mit einer Gesamtstromkreisldnge
von mehr als 1.000 km. Diese Netzbetreiber versorgen mit 44,9 Mio. Marktlokationen etwa 86 Prozent der ge-
samten Marktlokationen. Die Jahreshdchstlast entspricht dem Maximalwert der in einem Jahr zeitgleich auf-
tretenden Summe der elektrischen Leistung aller angeschlossenen Verbraucher im Netz der allgemeinen Ver-
sorgung inklusive der Leitungsverluste und zeigt auf, welcher maximalen Leistungsanforderung das Energie-
versorgungsnetz geniigen muss. Im Jahr 2021 lag die Jahreshochstlast am 30.11.2021 zwischen 11:45 und 12:00
bei 81,37 GW (03.12.2020 zwischen 17:45 und 18:00: 78,71 GW).
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Elektrizitat: Marktlokationen je Bundesland auf der VNB-Ebenein 2021

Anzahlin Mio.

Bayern
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Berlin

Sachsen-Anhalt

Sachsen
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Abbildung 2: Marktlokation je Bundesland auf VNB-Ebene nach Angaben der VNB

Elektrizitit: Marktlokationen je Bundesland auf der UNB-Ebene in 2021
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Elektrizitat: Verteilernetzbetreiber nach Netzlingein 2021
Anzahlund Verteilung
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Abbildung 4: Anzahl und Verteilung der Verteilernetzbetreiber nach Stromkreislinge gemafR Abfrage VNB

Strom

Elektrizitit: Verteilernetzbetreiber nach Anzahl der Marktlokationen
in 2021 Anzahlund Verteilung
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Abbildung 5: Verteilernetzbetreiber nach Anzahl der versorgten Marktlokationen geméaf Abfrage VNB Strom
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Die Zahl der Marktlokationen von Letztverbrauchern in den Netzgebieten der VNB belief sich auf rund 52,3
Millionen. Hiervon wurden rund 49,3 Mio. Marktlokationen den Haushaltskunden . S. d. § 3 Nr. 22 EnWG zu-
geordnet. Rund 385.552 Messlokationen wiesen eine registrierende Lastgangmessung auf.

Wie im Vorjahr versorgen iber drei Viertel der Verteilernetzbetreiber 30.000 oder weniger Marktlokationen
und 10 Prozent der Unternehmen mehr als 100.000 Marktlokationen. Auf diese 10 Prozent entfallen ca. 75
Prozent (39,4 Mio. Marktlokationen) aller Marktlokationen.

3. Marktkonzentration

Im vorliegenden Monitoringbericht wird — wie auch in den Vorjahren - keine umfassende Marktmachtana-
lyse durchgefiihrt, da eine solche den Rahmen des Berichtes sprengen wiirde. So wird fiir die Zwecke dieses
Berichtes insbesondere auf eine Pivotalanalyse verzichtet, die nach der Praxis des Bundeskartellamtes fiir die
Beurteilung von Marktmacht im Bereich der Stromerzeugung von essentieller Bedeutung ist. Stattdessen baut
dieser Bericht - wie weiter unten dargestellt - auf weniger aufwindig zu ermittelnden Indikatoren auf.

Eine umfassende, aktuelle Marktmachtanalyse findet sich dafiir in dem am 17. Februar 2022 erschienenen
dritten Bericht tiber die Wettbewerbsverhiltnisse im Bereich der Stromerzeugung (,Marktmachtbericht
2021%), den das Bundeskartellamt nach § 53 GWB erstellt; eine solche Analyse wird auch in dem kommenden
Marktmachtbericht enthalten sein. Diese Analyse beruht im Wesentlichen auf Daten des Informationssystems
der Ubertragungsnetzbetreiber nach der EU-Verordnung zum Ubertragungsnetzbetrieb (vormals Energiein-
formationsnetz) tiber den Kraftwerkseinsatz im Jahresverlauf sowie auf 6ffentlich verfiigbaren Daten. Auf die-
ser Grundlage wird der sogenannte ,,Residual-Supply-Index*“ (RSI) ermittelt. Dieser Index gibt an, in welchem
Ausmaf} der Kraftwerkspark eines Unternehmens unverzichtbar ist, um die Stromnachfrage zu decken. Er
tragt damit den Tatsachen Rechnung, dass zu jedem Zeitpunkt die nachgefragte und die erzeugte Strommenge
ibereinstimmen miissen und Speichermdoglichkeiten nur sehr begrenzt verfiigbar sind. Mit diesem Index
kann daher auch gemessen werden, in welchem Umfang ein Unternehmen tiber Marktmacht verfiigt, weil es
uiber die Steuerung seiner Kraftwerke die angebotene Strommenge und - z. B. durch eine Strategie der Kapazi-

tatszuriickhaltung - auch den Strompreis mafigeblich beeinflussen kann.

Wie die Ergebnisse der im Rahmen des letzten Marktmachtberichtes 2021 (Analyse von Oktober 2020 bis Ende
September 2021) durchgefiihrten Analyse gezeigt hat, waren die Kraftwerke von RWE im Berichtszeitraum
erstmals seit rund zehn Jahren wieder in einer wesentlichen Anzahl von Stunden im Jahr pivotal, also fiir die
Deckung der Stromnachfrage unverzichtbar. Im Rahmen der allgemeinen Marktverknappung durch den Koh-
leausstieg, die geringere Einspeisung von EEG-Strom und der verstirkten Nachfrage im Zuge der Lockerun-
gen im Rahmen der Corona-Pandemie haben diese Zeitanteile der Unverzichtbarkeit zugenommen. Im Be-
richtszeitraum - also noch vor dem mittlerweile umgesetzten weiteren Kapazititsriickbau bei der Stromer-
zeugung mittels Kohle und Kernkraft und den Auswirkungen der Ukraine-Krise - iberschritten daher die er-
mittelten Zeitanteile, in denen der Strombedarf ohne RWE nicht mehr gedeckt werden konnte, erstmals seit
Uber zehn Jahren deutlich die fiir die Marktbeherrschung angesetzte Vermutungsschwelle. Die Analysen zeig-
ten ferner, dass auch die Bedeutung der Kraftwerkskapazitidten der Anbieter LEAG und EnBW fiir die Deckung
der deutschen Stromnachfrage im Jahr 2021 zugenommen hat, wobei die ermittelten Zeitanteile fiir diese bei-
den Unternehmen in jenem Jahr noch eindeutig unter der fiir die Marktbeherrschung angesetzten Vermu-
tungsschwelle lagen. Auch die Bedeutung auslandischer Kraftwerke fiir die Deckung der Nachfrage hatte im

Berichtszeitraum zugenommen.
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Fir die Zwecke dieses Monitoringberichtes wird bei der Identifizierung moglicher Marktmacht auf den Grad
der Marktkonzentration abgestellt, der wiederum durch die Marktanteilsverteilung der Akteure auf dem be-
treffenden Markt bestimmt wird. Marktanteile bilden insofern einen geeigneten Ausgangspunkt, als sie abbil-
den, in welchem Umfang die Nachfrage auf dem relevanten Markt im Bezugszeitraum von einem Unterneh-

men tatsachlich bedient wurde.’!

Zur komprimierten Darstellung der Marktanteilsverteilung werden typischerweise der Herfindahl-
Hirschman-Index oder die Marktanteilssumme der drei, vier oder funf marktanteilsstirksten Wettbewerber
verwendet (sogenannte ,concentration ratios“, CR 3 - CR 4 - CR 5). Je hoher der Marktanteil ist, der bereits
durch einige wenige Wettbewerber abgedeckt wird, desto hoher ist die Marktkonzentration.

In diesem Jahr wurde bei Stromerzeugung und Stromersatzabsatz wiederum auf die fiinf gréfiten Anbieter
RWE AG, EnBW AG, LEAG GmbH, Vattenfall GmbH, sowie E.ON SE (beim Stromerstabsatz) bzw. Uniper
GmbH (bei den Stromerzeugungskapazititen) abgestellt (im Folgenden CR 5). Zu beachten ist dabei, dass es
auch innerhalb der CRS5 signifikante Groflenunterschiede gibt. Wie den untenstehenden Tabellen zu entneh-
men ist, flihrt RWE sowohl bei der Stromerzeugungsmenge als auch bei den Stromerzeugungskapazititen das
Feld der fiinf grofiten Anbieter jeweils mit deutlichem Abstand an.

Bei der Endkundenbelieferung wird auf die vier jeweils absatzstirksten Lieferanten abgestellt, die nur noch
zum Teil identisch mit den gréfiten Marktakteuren beim Stromerstabsatz waren. So hat sich beispielsweise die
Konstellation beim Stromvertrieb an Endkunden insoweit gedndert, als im Zuge der RWE/E.ON-Transaktion'?
ein umfassender Tausch von Geschiftsaktivititen zwischen beiden Unternehmen dahingehend stattgefunden
hat, dass sich RWE nunmehr auf die Stromerzeugung, den Stromerstabsatz sowie den Stromgroffhandel kon-
zentriert, wihrend E.ON den Schwerpunkt auf den Betrieb von Stromverteilnetzen und den Stromvertrieb

legt.

Zur Methodik: Die Marktkonzentration wird fiir den wirtschaftlich bedeutenden Stromerzeugungs- und -er-
stabsatzmarkt sowie fiir die zwei grofiten Stromendkundenmaérkte betrachtet. Hierbei werden die Marktan-
teile auf den Stromendkundenmaérkten vereinfachend mittels der sogenannten ,,Dominanzmethode“ abge-
schitzt. Fiir den Stromerstabsatzmarkt werden die Marktanteile hingegen nach der wettbewerbsrechtlichen
Verbundmethode bestimmt, womit ein héherer Grad an Genauigkeit erreicht werden kann (zu den Unter-

schieden der beiden Zurechnungsmethoden siehe folgenden Kasten).

1 Vgl. Bundeskartellamt, 29. September 2019, Leitfaden zur Marktbeherrschung in der Fusionskontrolle, Rz. 25.

12 Siehe hierzu ausfiihrlich Bundeskartellamt, Fallberichte B8-28/19, abrufbar unter: https://www.bundeskartellamt.de/Shared-
Docs/Entscheidung/DE/Fallberichte/Fusionskontrolle/2019/B8-28-19.pdf?__blob=publicationFile&v=2, aufgerufen am 1. September
2022


https://www.bundeskartellamt.de/Shared-Docs/Entscheidung/DE/Fallberichte/Fusionskontrolle/2019/B8-28-19.pdf?__blob=publicationFile&v=2
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Kartellrechtliche Verbundzurechnung vs. Zurechnung mittels ,,Dominanzmethode*

Fir die Berechnung von Marktanteilen ist eine Definition erforderlich, welche Gesellschaften (juristische
Personen) als untereinander verbunden und somit als eine Unternehmensgruppe gewertet werden. Dies

impliziert die Wertung, dass zwischen den einzelnen Gesellschaften der Unternehmensgruppe kein (we-

sentliches) Wettbewerbsverhiltnis besteht.

Im Kartellrecht findet das Konzept der ,verbundenen Unternehmen“ Anwendung (§ 36 Abs. 2 GWB). Das
kartellrechtliche Verbundkonzept stellt darauf ab, ob ein Abhéngigkeits- bzw. Beherrschungsverhiltnis
zwischen Unternehmen besteht. Die Umsétze bzw. Absétze jedes beherrschten Unternehmens werden voll
dem Unternehmensverbund zugerechnet, die Absitze eines nicht beherrschten Unternehmens werden
nicht (auch nicht anteilig) zugerechnet. Typisches Beispiel fiir eine Beherrschung ist eine Mehrheit der
Stimmrechte an einer Beteiligungsgesellschaft. Beherrschung kann aber auch aufgrund anderer Umstinde
vorliegen, wie z. B. durch personelle Verflechtungen oder durch einen Beherrschungsvertrag. Wirken
mehrere Unternehmen derart zusammen, dass sie gemeinsam einen beherrschenden Einfluss auf ein an-
deres Unternehmen ausiiben konnen (z. B. aufgrund des Gesellschaftsvertrags oder eines Konsortialver-
trags), gilt jedes von ihnen als herrschendes Unternehmen. Nach diesen Grundsitzen kénnen die Ermitt-
lung und Bewertung, welche Unternehmen zu einem Verbund gehoren, im Einzelfall relativ aufwendig

sein.

Zur Vermeidung dieses Aufwands wird im Energie-Monitoring iiberwiegend eine wesentlich einfachere
Zurechnung mit der sog. ,Dominanzmethode” durchgefiihrt. Sie stellt allein darauf ab, ob an einer Gesell-
schaft ein Anteilseigner mindestens 50 Prozent der Anteile hilt. Befinden sich die Anteile an einer Gesell-
schaft zu mehr als 50 Prozent in Hand eines Anteilseigners, so werden diesem Anteilseigner die Absatz-
mengen der Gesellschaft in voller Hohe zugerechnet. Halten zwei Anteilseigner eine Beteiligung in Héhe
von je 50 Prozent, erfolgt eine Zurechnung jeweils hilftig zu beiden Anteilseignern. Fiir den Fall, dass es
neben anderen Eignern mit Anteilen von unter 50 Prozent lediglich einen Anteilseigner mit einer Beteili-
gung in Hohe von 50 Prozent gibt, so werden dem grofiten Anteilseigner die Absatzmengen zur Hélfte zu-
gerechnet; die tibrigen Absatzmengen werden keinem anderen Unternehmen zugerechnet. Werden an ei-
ner Gesellschaft keine Beteiligungen in Hohe von 50 Prozent oder mehr gehalten, so werden die Absatz-
mengen dieser Gesellschaft keinem der Anteilseigner zugerechnet (die Gesellschaft ist dann selbst eine
»Obergesellschaft®).

Im Falle von Mehrheitsbeteiligungen gelangen die beiden Zurechnungsmethoden in der Regel zum glei-
chen Ergebnis. Ein Beherrschungsverhiltnis kann aber insbesondere auch bei Minderheitsbeteiligungen
vorliegen, was durch die Dominanzmethode nicht erfasst wird. Bei Zurechnung mit der Dominanzme-
thode gelangt man daher tendenziell zu Marktanteilen der absatzstirksten Unternehmensgruppen, die zu
niedrig ausfallen, insbesondere, wenn in einem Markt absatzstarke Gemeinschaftsunternehmen titig sind.
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3.1 Stromerzeugung und Stromerstabsatz

Das Bundeskartellamt grenzt in stindiger Praxis einen sachlich relevanten Markt fiir die Erzeugung und den
erstmaligen Absatz von Strom mit physischer Erfillung ab (Stromerstabsatzmarkt). Stromerzeugungsmengen
und dafiir nétige Erzeugungskapazititen gehoren dem Stromerstabsatzmarkt nach dieser Abgrenzung nur
insoweit an, als die erzeugten Mengen in das Netz der allgemeinen Versorgung eingespeist werden, zur Befrie-
digung derselben Nachfrage nach Strom geeignet und daher aus Sicht der Nachfrager austauschbar sind. Diese
Voraussetzung ist fiir die Stromerzeugung zum Eigenverbrauch und fiir die Einspeisung in das Bahnstrom-
netz sowie fiir die Regelenergie, die Reservekapazititen und das Redispatch nicht erfiillt. Angebotsseitig sind
ferner solche Stromerzeugungsmengen nicht dem Erstabsatzmarkt zuzurechnen, die z. B. aufgrund besonde-
rer gesetzlicher Vorgaben grundlegend anderen Markt- und Wettbewerbsbedingungen unterliegen. Daher ist
die nach EEG geforderte Stromerzeugung ebenfalls nicht Teil des Stromerstabsatzmarktes, wie er auch fiir die
Zwecke des Monitoringberichtes zugrunde gelegt wird.*?

Fiir die Berechnung von Marktanteilen hat das Bundeskartellamt in seiner Fallpraxis zuletzt folgende Abgren-

zungskriterien angewandt!4:

Die Marktanteile werden grundsétzlich anhand der Einspeisemengen (nicht anhand der Kapazititen) bemes-
sen. Der nach den Grundsitzen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) festvergiitete bzw. der nach der his-
torisch teilweise optionalen Direktvermarktung vergiitete Strom wird zwar indirekt {iber deren Merit-Order-
Effekt in die Pivotalanalyse (s. 0.) einbezogen, nicht aber in die hier vorgenommene Berechnung der Marktan-
teile auf dem Stromerstabsatzmarkt.' Dies liegt darin begriindet, dass Erzeugung und Einspeisung dieses EEG-
Stroms losgeldst von der Nachfragesituation und den Stromgrofthandelspreisen erfolgt. Die EEG-Anlagenbe-
treiber unterliegen nicht dem Wettbewerb der iibrigen, nicht nach dem EEG geférderten Stromerzeugung. Im
Falle des Vorliegens von sogenannten Bezugsrechten werden entsprechende Mengen bzw. Kapazititen nicht
dem Kraftwerkseigentiimer, sondern dem Bezugsrechtsinhaber zugerechnet, wenn dieser iiber den Einsatz
des Kraftwerks bestimmt und die Chancen und Risiken der Vermarktung tragt.!¢

In rdumlicher Hinsicht grenzt das Bundeskartellamt einen einheitlichen Markt fiir Deutschland und Luxem-
burg ab.'” Bei der Stromerzeugung wurden die fiinf gréfiten Unternehmen geméaf den o. g. Definitionen abge-
fragt, diese Unternehmen waren hinsichtlich der Stromerstabsatzmengen RWE, LEAG, EnBW, E.ON und Vat-
tenfall. Hinsichtlich der Stromerzeugungskapazititen der eigenen Kraftwerke einschlieRlich Bezugsrechten
bei anderen Kraftwerken waren die fiinf gréfiten Unternehmen RWE, EnBW, LEAG, Vattenfall und Uniper.

Die Ergebnisse der Erhebung fiir die Stromerzeugungsmengen fiir das Jahr 2021 sind in folgender Tabelle dar-
gestellt. Zum Vergleich sind die Vorjahresdaten ebenfalls abgebildet.

13 Vgl. Bundeskartellamt, Wettbewerbsverhéltnisse im Bereich der Erzeugung elektrischer Energie (Marktmachtbericht) 2021, Bericht
vom 17.02.2022, S. 12 ff.

14 Vgl. Bundeskartellamt, Fallbericht vom 31. Mai 2019, B8-28/19 RWE/E.ON-Minderheitsbeteiligung; ausfiihrlich Bundeskartellamt,
Beschluss vom 8. Dezember 2011, B8-94/11, RWE/Stadtwerke Unna, Rz. 22 ff.

15 Vgl. Bundeskartellamt, Marktmachtbericht 2021, S. 35 f.

16 Vgl. Bundeskartellamt, Sektoruntersuchung Stromerzeugung und -grofhandel, S. 93 f.

17Vgl. Bundeskartellamt, Marktmachtbericht 2021, S. 24 ff,,
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Elektrizitdt: Erzeugungsmengen der fiinf groRten Stromerzeuger

Deutschland 2020 Deutschland 2021

Unternehmen TWh Anteil Unternehmen TWh Anteil
RWE 67,8 25,3% RWE 77,1 26,1%
LEAG 39,9 149% LEAG 46,4 15,7%
EnBW 26,6 9,9% EnBW 33,8 11,4%
E.ON 25,7 9,6% E.ON 27,5 9,2%
Vattenfall 15,0 5,6% Vattenfall 13,3 4,5%
CR5 175,0 65,3% CRS 198,0 67,0%
Andere ., Andere o
Unternehmen 28 34.7% Unternehmen 97,3 33,0%
Nettostrom- 267.8 100% Nettostrom- 295,5 100%
erzeugung gesamt erzeugung gesamt

Tabelle 6: Erzeugungsmengen der fiinf grofiten deutschen Stromerzeuger geméafd der Definition des Stromer-

satzabsatzmarktes (d. h. ohne EEG-Strom, Bahnstrom, Eigenverbrauch)

Der aggregierte Marktanteil der fiinf absatzstirksten Unternehmen auf dem Stromerstabsatzmarkt betrug im
Jahr 2021 bezogen auf das deutsche Marktgebiet einschlief}lich Luxemburg 67 Prozent. Im Jahr 2020 betrug
der Marktanteil noch 65,3 Prozent. Die gesamte, nicht nach dem EEG geférderte Nettostromerzeugung ist im
Vergleich zum Vorjahr von 267,8 auf insgesamt 295,5 TWh angestiegen. Die Nachfrage liegt damit nach dem
durch die Mafinahmen zur Bekdmpfung der Corona Pandemie ausgeldsten starken Einbruch der Nachfrage
im Jahr 2020 wieder auf dem Niveau der Vorjahre. Bei RWE ist der Marktanteil im Vergleich zum Vorjahr von
25,3 Prozent auf 26,1 Prozent angestiegen. LEAG und EnBW verzeichnen ebenfalls Anstiege der Marktanteile,
wihrend E.ON und Vattenfall Marktanteile verloren haben. Der aggregierte Marktanteil der 5 Gréfiten bei
gleichzeitig gestiegenem Marktvolumen erh6ht hat, d.h. diese Gruppe konnte ihr Angebot ,iiberproportional®

ausweiten.

Die Erzeugung von Erneuerbaren Energien mit Férderungsanspruch nach dem EEG verzeichnet in Jahr 2021
mit rund 203,4 TWh einen Riickgang zum Vorjahr mit rund 221,9 TWh aufgrund weniger Wind- und So-

lareinspeisung.
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Elektrizitit: Anteil der fiinf absatzstirksten Unternehmen aufdem
Stromerstabsatzmarkt
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Abbildung 6: Anteile der fiinf grofiten Unternehmen im Stromerstabsatzmarkt im deutschen Marktgebiet

Die insgesamt zur Verfiigung stehenden konventionellen nicht-EEG Stromerzeugungskapazititen in
Deutschland zum Stichtag 31.12.2021 in Héhe von rund 86,9 GW haben sich im Jahresstichtagvergleich zu
2020 um 5,7 GW reduziert - vor allem wegen Herausnahme weiterer Erzeugungskapazititen aus dem Markt.
Allerdings ist zu bertiicksichtigten, dass seit dem Stichtag 31.12.2021 und den darauffolgenden geopolitischen
Entwicklungen im Jahr 2022 und der eintretenden Energiekrise dem Markt wieder Kapazititen zugefiihrt
wurden oder werden sollen, die der aktuelle Wert nicht widerspiegelt. Der Anteil der fiinf gréfiten Anbieter an
den deutschen Nicht-EEG-Erzeugungskapazititen, die fiir einen Einsatz am Stromerstabsatzmarkt grundsétz-
lich zur Verfiigung stehen, ist im Jahr 2021 mit 53 Prozent unter dem Vorjahresniveau von 56,7 Prozent. Trotz
dieses kleineren konventionellen Kraftwerkspark der groflen Anbieter stieg zugleich, wie oben dargestellt, der
Anteil der finf grofiten Anbieter an der Erzeugungsmenge. Dies verdeutlicht die zunehmende Bedeutung der
verbleibenden konventionellen Kapazititen fiir die Deckung der Stromnachfrage. Zu beachten ist allerdings,
dass die verbleibenden Beteiligungen der E.ON an Kernkraftwerken - durch ihr Tochterunternehmen Preus-
senElektra - nicht in die Summe der CR5 fiir die deutschen Nicht-EEG-Erzeugungskapazititen miteinbezogen

wurden, da E.ON bei den Erzeugungskapazititen nicht zu den fiinf gréften Erzeugern gehorte.
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Elektrizitat: Kapazitaten der fiinf grofRten Stromerzeuger

Deutschland Deutschland
31. Dezember 2020 31. Dezember 2021
Unternehmen GW Anteil Unternehmen GW Anteil
RWE 20,4 22,0% RWE 18,2 21,0%
EnBW 9,6 10,4% EnBW 9,7 11,2%
LEAG 7,8 8,4% LEAG 8,0 9,2%
Vattenfall 7,5 8,1% Vattenfall 4,9 5,6%
Uniper 7,3 7,9% Uniper 53 6,1%
CR5 52,6 56,7% CR5 46,0 53,0%
Andere o, Andere o
Unternehmen 40,0 43,3% Unternehmen 40,9 47,0%

Kapazitdten
insgesamt

Kapazitaten

92,6 100% .
Insgesamt

86,9 100%

Tabelle 7: Erzeugungskapazititen der finf grofiten Stromerzeuger

Zusammenfassend lasst sich sagen, dass der Stromerstabsatzmarkt im deutschen Marktgebiet hinsichtlich der
Erzeugungsmenge im Jahr 2021 mit einem CR 5 von 67 Prozent weiterhin konzentriert ist. Die durchgefiihr-
ten Kraftwerksabschaltungen im Jahr 2021 haben zudem den Markt angebotsseitig verknappt und hierdurch
das wettbewerbliche Gewicht der verbleibenden konventionellen Kapazititen erh6ht. Die vom Gesetzgeber
derzeit geplante und teilweise bereits umgesetzte Wiederinbetriebnahme bzw. Verlingerung der Laufzeiten
von Kohle- und Kernkraftwerken im laufenden Jahr diirften diesen Entwicklungen strukturell entgegenwir-
ken.

Zu einer groben Abschitzung der Auswirkungen der Ausgrenzung von EEG-Strom auf den Grad der Konzent-
ration des Stromerstabsatzmarktes enthélt der vorliegende Monitoringbericht wiederum Erhebungen zu den
Anteilen der fiinf genannten Erzeuger an der EEG-Strommenge. Dabei wurden diese Erzeuger analog zu der
Befragung hinsichtlich der Erzeugung und des Erstabsatzes des nicht nach dem EEG geférderten Stroms nach
ihren Erzeugungsmengen und Kapazititen bei EEG-Strom befragt und diese wiederum ins Verhaltnis zu den
entsprechenden Werten fiir den gesamte EEG-geforderte Strommenge gesetzt. Bei der nach dem EEG gefor-
derten Erzeugungsmenge (gleiche Unternehmen wie bei der Erzeugungsmenge im Erstabsatzmarkt, d. h. hier
ohne Uniper) macht der Anteil der finf gréfiten Unternehmen fiir das Marktgebiet Deutschland fiir das Jahr
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2021 rund 6,4 Prozent aus. Im Vorjahr waren es noch rund 5,5 Prozent. Betrachtet man die EEG-Erzeugungs-
kapazititen, betriagt der Anteil der fiinf grofiten Erzeuger (hier mit E.ON und ohne Uniper) fiir das Jahr 2021

rund 3,6 Prozent, im Vorjahr waren es ebenfalls 3,6 Prozent.

3.2 Stromendkundenmairkte

Das Bundeskartellamt unterscheidet auf den Stromendkundenmaérkten sachlich zunichst zwischen Letztver-
brauchern, deren Verbrauch auf Basis einer registrierenden Leistungsmessung erfasst wird (RLM-Kunden),
und Standardlastprofil-Kunden (SLP-Kunden). Bei RLM-Kunden handelt es sich i. d. R. um industrielle oder
gewerbliche Grofiverbraucher. SLP-Kunden sind i. d. R. Stromabnehmer relativ geringer Verbrauchsmengen
wie Haushaltskunden und kleinere Gewerbekunden. Fiir diese Kunden wird beziiglich der zeitlichen Vertei-

lung ihres Stromverbrauchs ein Standardlastprofil angenommen.

Zuletzt hat das Bundeskartellamt fiir die Belieferung von RLM-Kunden mit Strom einen einheitlichen bun-
desweiten Markt abgegrenzt. Bei der Belieferung von SLP-Kunden unterscheidet das Bundeskartellamt bis-

lang drei sachliche Mérkte:

(i) Belieferung mit Heizstrom (netzgebietsbezogene Abgrenzung),

(i) Belieferung im Rahmen der Grundversorgung (netzgebietsbezogene Abgrenzung),

(iii) Belieferung im Rahmen von Sondervertriagen (ohne Heizstrom, bundesweite Abgrenzung)?®.

Da das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) den Begriff ,Sondervertragskunden“ in diesem Sinne nicht mehr ver-
wendet, werden die entsprechenden Vertrige im vorliegenden Monitoringbericht nur an jenen Stellen als
sSondervertrige” bezeichnet, in denen es um die kartellrechtliche Marktabgrenzung geht. Ansonsten werden
diese Vertrige fiir die Zwecke des Monitoringberichtes als ,,Vertrag mit dem Grundversorger auf erhalb der
Grundversorgung* bzw. als ,,Vertrag mit einem Lieferanten, der nicht der 6rtliche Grundversorger ist“ be-
zeichnet.!® Im Energie-Monitoring werden die Absétze der Lieferanten auf Ebene der einzelnen Gesellschaften
(juristische Personen) als bundesweite Summenwerte erhoben. Bei der Erhebung wird fiir die Absétze an SLP-
Kunden zudem zwischen Heizstrom, Belieferung im Rahmen der Grundversorgung und Belieferung im Rah-
men von Sondervertragen unterschieden. Der folgenden Auswertung liegen Mengenangaben von 1.411
Stromlieferanten (juristische Personen) zugrunde (2020: 1.413 Stromlieferanten).

Im Jahr 2021 wurden nach den Angaben der Lieferanten rund 246,6 TWh Strom an RLM-Kunden und rund
159,0 TWh Strom an SLP-Kunden abgesetzt, vom Gesamtabsatz an SLP-Kunden entfielen dabei 14,3 TWh auf
Heizstrom. Von den restlichen 144,7 TWh Absatz an SLP-Kunden ohne Heizstrom entfielen wiederum

30,7 TWh auf SLP-Grundversorgungskunden, das entspricht rund 21 Prozent, und die tibrigen 113,9 TWh auf

18 Vgl. Bundeskartellamt, Beschluss vom 30. November 2009, B8-107/09, Integra/Thtiga, Rz. 32 ff,, zuletzt Beschluss vom 30. September
2022, B8-134/21 RheinEnergie/Westenergie/rhenag, Rz. 143 ff., 335 ff.

19 Der Begriff ,Sondervertrag” findet sich in § 1 Abs. 4 KAV (Konzessionsabgabenverordnung). Fiir die Bemessung der Konzessionsab-
gabe ist der Sondervertragsbegriff weiter von Bedeutung und war auch bereits Gegenstand von Missbrauchsverfahren und Sektorun-
tersuchungen (Heizstrom). Fur die kartellrechtliche Marktabgrenzung sind die Begriffe Grund(- und Ersatz-) versorgung bzw. ,Son-
dervertrag” treffend und werden - weil gesetzlich definiert - weiterverwendet.
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SLP-Sondervertragskunden, was rund 79 Prozent entspricht. Zum Vergleich: Im Jahr 2020 wurden mit

213,6 TWh an RLM und 133,8 TWh an SLP-Kunden signifikant niedrigere Mengen abgesetzt. Davon entfielen
im Bereich der SLP-Kundenbelieferung auf Heizstrom rund 11,2 TWh; 25,1 TWh auf SLP-Grundversorgungs-
kunden sowie 97,4 TWh auf SLP-Sondervertragskunden. Der erhebliche Anstieg im Jahr 2021 diirfte zu einem
wesentlichen Teil auf die erh6hte Nachfrage in Verbindung mit den Corona-Lockerungen zuriickzufithren

sein.

Abgabe Stromlieferanten

2020 in TWh 2021in TWh
RLM 213,6 246,6
SLP 159,0 133,8
davon Heizstrom 11,2 14,3
davon SLP- 25,1 30,7
Grundversorgung
davon SLP- 97,4 113,9
Sondervertrage

Tabelle 8: Abgabe Stromlieferanten nach Marktabgrenzung BKartA2°

Aus den Angaben der einzelnen Unternehmen wurde errechnet, welche Absatzmengen auf die vier absatz-
starksten Anbieter in jedem Marktsegment entfielen. Die Aggregation der Absatzmengen erfolgte anhand der
~,Dominanzmethode“ nach den oben dargestellten Zurechnungsregeln und liefert fiir die Zwecke der hiesigen
Darstellung hinreichend genaue Ergebnisse. Bei den Angaben der Prozentanteile ist weiterhin zu berticksichti-
gen, dass bei der Monitoring-Erhebung im Bereich der Stromlieferanten keine vollstindige Marktabdeckung
erreicht wurde oder einige Lieferanten keine Mengenangaben liefern konnten, so dass das jeweilige Marktvo-
lumen nur ungefahr erfasst wurde. Die genannten Prozentanteile entsprechen daher nur annihernd den tat-
sichlichen Marktanteilen.

Beim Vergleich mit dem Vorjahr ist zu beachten, dass es teils zu Verschiebungen auf den Endkundenmaérkten
gekommen ist. So hat es zum einen Verdnderungen bei den Marktanteilen und damit in der Rangfolge der
groflen Stromlieferanten im Bereich RLM gegeben, so dass die aktuellen CR 4-Unternehmen nur noch zum
Teil identisch sind mit jenen des Vorjahres.

Auf dem bundesweiten Markt fiir die Belieferung von RLM-Kunden setzten die vier absatzstarksten Unter-
nehmen (aktuell: E.ON, RWE, EWE und - neu - GETEC) im Jahr 2021 insgesamt rund 63,7 TWh ab. Thr aggre-

20 Die Diskrepanz zur Tabelle 3 in der Netziibersicht erklirt sich damit, dass in der Netziibersicht die Angaben auf den UNB und VNB

beruhen. Demgegentiber sind hier nur die Angaben der Stromlieferanten berticksichtigt.
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gierter Marktanteil betrug somit 25,8 Prozent. Ein Vergleich zum Vorjahr ist nur bedingt moglich, da im Vor-
jahr noch die N-Ergie zu der Gruppe der vier absatzstiarksten Unternehmen gehorte. Diese setzten im Vorjahr
als grofite Stromlieferanten noch 60,8 TWh ab, was einem Anteil von 28,5 Prozent entsprach. Der Wert liegt
nach wie vor weit unter den gesetzlichen Schwellen fiir die Vermutung einer (gemeinsamen) marktbeherr-
schenden Stellung (§ 18 Abs. 4 und 6 GWB). Das Bundeskartellamt geht davon aus, dass auf dem Markt fir die
Belieferung von RLM-Kunden derzeit kein Anbieter marktbeherrschend ist.

Auf dem bundesweiten Markt fiir die Belieferung von SLP-Kunden im Rahmen von Sondervertrigen (aufder-
halb der Grundversorgung und ohne Heizstrom) belief sich der kumulierte Absatz der vier absatzstirksten
Unternehmen (aktuell: E.ON, EnBW, Vattenfall und EWE) im Jahr 2021 auf rund 41,2 TWh - im Vorjahr ent-
fielen auf die gleichen Unternehmen noch 41,7 TWh. Der CR 4-Wert betrug auf diesem Markt fir das Jahr
2021 damit rund 36,1 Prozent (2020: 42,8 Prozent). Diese Entwicklung zeigt, dass der Anteil der vier aktuell
grofiten Stromlieferanten entgegen der Marktentwicklung (erheblicher Anstieg der Liefermengen) bei den
Liefermengen leicht zuriickgegangen ist. Dieser CR 4-Wert liegt deutlich unter den gesetzlichen Schwellen fiir
die Vermutung einer gemeinsamen marktbeherrschenden Stellung. Das Bundeskartellamt geht davon aus,
dass auch auf dem bundesweiten Markt fiir die Belieferung von SLP-Kunden (ohne Grundversorgung und
Heizstrom) im Rahmen von Sondervertrigen derzeit kein Anbieter marktbeherrschend ist.

Im Bereich der Grundversorgung von SLP-Kunden betrug der kumulierte bundesweite Absatz der vier aktuell
absatzstarksten Unternehmen?! (wiederum E.ON, EnBW, Vattenfall und EWE) rund 12,9 TWh von der gesam-
ten Abgabe an der Grundversorgungsmenge von rund 30,7 TWh. Der Wert betrug fiir die CR 4-Unternehmen
demnach rund 42 Prozent. Im Jahr 2020 lag der Absatz dieser Anbieter im Rahmen der Grundversorgung noch
bei rund 13,2 TWh.

Im Bereich der Belieferung von SLP-Kunden nur mit Heizstrom verfiigen die Grundversorger in den lokalen
rdumlichen Méarkten regelmaiflig tiber eine iberragende Marktstellung. Bei einer nicht der der Marktabgren-
zungspraxis des Bundeskartellamtes entsprechenden hypothetischen bundesweiten Betrachtung betrug der
kumulierte bundesweite Absatz der absatzstiarksten Unternehmen (hier E.ON, EnBW, Vattenfall und Licht-
blick) rund 7,8 TWh. Die gesamte Abgabe von Heizstrom betrug im Jahr 2021 rund 14,3 TWh. Somit entfielen
auf die vier groften Unternehmen rund 54,7 Prozent (2020: 58,8 Prozent) der Liefermengen.

Anhand der Monitoring-Daten kdnnen auch Absatzanteile fiir alle SLP-Kunden insgesamt, also einschliefilich
Heizstrom- und Grundversorgungskunden, errechnet werden. Die so ermittelten Summenwerte entsprechen
nicht der sachlichen und raumlichen Marktabgrenzungspraxis des Bundeskartellamtes, sind aber gleichwohl
geeignet, die Hohe der Anteile der absatzstirksten Unternehmen bei einer bundesweiten Betrachtung tiber
sdmtliche SLP-Kunden hinweg darzustellen. Die Abgabemenge der aktuell vier absatzstirksten Unternehmen
an alle SLP-Kunden (hier E.ON, EnBW, Vattenfall und EWE) belduft sich auf rund 60,2 TWh von insgesamt
159,0 TWh, was einem aggregierten Anteil von rund 37,9 Prozent entspricht. Im Jahr 2020 lag die Abgabe-
menge der CR 4-Anbieter noch bei 60,8 TWh, der Anteil an der Gesamtabgabemenge betrug 45,5 Prozent. Der
Anteil beziiglich aller SLP-Kunden ist somit leicht hoher als bei der Auswertung nur nach SLP-Sonderver-
tragskunden. Ursache hierfiir ist, dass die vier absatzstirksten Unternehmen - wie oben dargestellt - in den

21 Hierbei handelt es sich um einen fiktiven Wert, der nur der Veranschaulichung der Marktverhiltnisse dient, da die Entscheidungspra-

xis des Bundeskartellamtes bei der Grundversorgung keine bundesweite Marktabgrenzung vorsieht.
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Bereichen Heizstrom und Grundversorgung tendenziell hohere Anteile an den bundesweiten Absatzmengen
auf sich vereinen als im Bereich der SLP-Sondervertrige (ohne Heizstrom).

Elektrizitat: Anteil der vier absatzstirksten Unternehmen (CR4) am
Stromabsatzan RLM-bzw. SLP-Kundeninklusive Heizstrom im Jahr 2021

246,6 TWh

159,0 TWh

RLM-Kunden SLP-Kunden

M andere Anbieter BCR4

Abbildung 7: Anteil der vier absatzstarksten Unternehmen (CR 4) am Stromabsatz an Endkunden im Jahr 2021

4. Verbraucherservice und Verbraucherschutz

Neben den Informationen tiber die allgemeinen Formate bietet besonders der Verbraucherservice Energie der
Bundesnetzagentur Kundinnen und Kunden Hilfestellungen bei Fragen zu den Pflichten der Energielieferan-
ten sowie der Netz- und Messstellenbetreiber. Dariiber hinaus informiert der Verbraucherservice Energie tiber
Moglichkeiten zu Kundenbeschwerden sowie Schlichtungsverfahren.

In Deutschland gibt es 48,1 Millionen angeschlossene Strom- sowie 12,8 Millionen Gashaushaltskunden. Im
Jahr 2021 gab es im Strombereich circa 4,8 Millionen durchgefiihrte Lieferantenwechselprozesse. Beim Gas

waren es circa 1,64 Millionen Prozesse.

Bis zum 30. September 2022 erreichten insgesamt 21.374 Anrufe, E-Mails, ausgefiillte Online-Formulare und
Briefe die Bundesnetzagentur (2021 waren dies zum gleichen Zeitpunkt 14.807). Das entspricht einem Anstieg

gegeniiber dem Jahr 2021 um gut 40 Prozent.

Die telefonische Beratung des Verbraucherservice Energie nahmen (Stand 30. September 2022) bisher 6.573
Personen in Anspruch, 11.195 Personen schrieben eine E-Mail und 3.611 kontaktierten den Verbraucherser-
vice per Brief oder tiber das Online-Formular. Gerade das Online-Formular wird zunehmend genutzt: Machte
das Formular 2021 noch knapp 7 Prozent aller Eingénge aus, waren es 2022 bereits 13 Prozent.

Erfasst sind hier nicht die schriftlichen und telefonischen Beschwerden, die sich auf mutmafiliche unerlaubte
Werbeanrufe fiir Strom- oder Gasliefervertrige beziehen. Die Zahl dieser Beschwerden summierte sich im ers-
ten Halbjahr 2022 auf 8.338.
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AnzahlderVerbraucheranfragen

2018 2019 2020 2021 2022*

*Stand: 30. September 2022

Abbildung 8: Anzahl der Verbraucheranfragen 2018-2022

Inhaltliche Schwerpunkte

61 Prozent der Anfragen bis zum 30. September 2022 bezogen sich auf Elektrizititsthemen. Der Schwerpunkt
lag wie schon in den Vorjahren bei Vertragsfragen (Abschluss von Vertrigen, Vertragsinhalte und Regelungen
zur Vertragsbeendigung) und Themen rund um die Verbrauchsabrechnung. Die Absenkung der EEG-Umlage
auf 0 ct/kWh zum 1. Juli 2022 fiihrte kaum zu Riickfragen bei Verbraucherinnen und Verbrauchern. Wie ge-
nau sich die Umlagensenkung individuell auswirkt, ist fiir Kunden bei der nichsten Jahresabrechnung ersicht-

lich. Somit kénnte es zu zeitverzégerten Reaktionen kommen.

Die Eingénge zu Gasthemen haben im Jahr 2022 spiirbar zugenommen und umfassen nunmehr 18 Prozent
aller Anfragen (2021: 12 Prozent). Dies ist zum einen auf die generell gestiegenen Beschaffungspreise zuriick-
zufithren. Zum anderen wirkt sich die angespannte Lage der Gasversorgung in Deutschland aufgrund des Uk-

rainekriegs auf Verbraucherinnen und Verbraucher aus.

Diese politischen Entwicklungen riicken zunehmend die Themen rund um Preis- und Abschlagserh6hungen
in den Fokus der Verbraucherinnen und Verbraucher. Das gréfite Interesse gilt allgemeinen Vertrags- sowie
Abrechnungsfragen (vergleichbar zu den Elektrizitdtsthemen). Dartiber hinaus erkundigen sich immer mehr

Personen iiber die Regelungen der Grund- und Ersatzversorgung.

Die iibrigen Eingédnge (21 Prozent) lassen sich nicht eindeutig zuordnen. Sie beinhalteten beispielsweise wis-
senschaftliche Fragestellungen, Anfragen von Beraterfirmen und solche, die nicht in die Zustindigkeit der

Bundesnetzagentur fallen.

Mit dem sogenannten Osterpaket reagierte der Gesetzgeber 2022 auf die gestiegenen Beschaffungspreise im
Herbst beziehungsweise Winter 2021 und die darauffolgenden Marktaustritte von Energielieferanten. So miis-
sen Energielieferanten kiinftig eine Beendigung ihrer Tétigkeit drei Monate vorab ankiindigen und ihre Haus-
haltskunden entsprechend informieren. Zudem hat der Gesetzgeber die Regelungen der Bildung und Anpas-

sung der Allgemeinen Preise in der Grund- und Ersatzversorgung neu aufgestellt.

Aktuelle Verbraucherinformationen sowie Details zu den hier aufgefiihrten Themenblécken finden Sie auf

der Website: www.bnetza.de/verbraucherservice-energie .


https://www.bnetza.de/verbraucherservice-energie
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5. Sektorenkopplung

Unter Sektorenkopplung wird eine Verkniipfung der energetischen Fragen Sektoren Elektrizitit, Warme, Ver-
kehr und Industrie verstanden. Die entstandene Sektorenkopplung dient dazu, Elektrizitit auch in den ande-
ren Sektoren nutzbar zu machen und somit zu einer steigenden Defossilisierung?? des gesamten Energiesys-
tems beizutragen. Die Defossilisierung kann wie im Falle von elektrisch angetriebenen Kraftfahrzeugen direkt
durch Elektrifizierung erfolgen. Anwendungen, die z.B. wegen technischer Restriktionen nicht direkt elektrifi-
ziert werden kénnen, kénnen tiber Nutzung synthetisch erzeugter Gase (Power-to-Gas) defossilisiert werden.
Ein wesentlicher Anwendungsfall der Sektorenkopplung ist auch die elektrische Erzeugung von Wiarme
(Power-to-Heat), z.B. fiir die Beheizung privater Haushalte. Konzeptbedingt fithren die Anwendungen der
Sektorenkopplung fiir das Stromsystem zu einem Anstieg von Last bzw. Verbrauch. Die Sektorenkopplung
soll jedoch keinen Selbstzweck darstellen, denn die Wirkungen auf den CO2-Ausstoft miissen liber das ge-
samte Energiesystem betrachtet werden. In Abhingigkeit vom technologiespezifischen Wirkungsgrad und
von der Hohe der mit der Deckung des zusatzlichen Strombedarfs verbundenen CO2-Emissionen sollen in
Summe positive CO2-Effekte entstehen.

5.1 Wasserstoff

Das Energiewirtschaftsgesetz definiert in § 3 Nr. 10f Biogas als ,Biomethan, Gas aus Biomasse, Deponiegas,
Klargas und Grubengas sowie Wasserstoff, der durch Wasserelektrolyse erzeugt worden ist, und synthetisch
erzeugtes Methan, wenn der zur Elektrolyse eingesetzte Strom und das zur Methanisierung eingesetzte Koh-
lendioxid oder Kohlenmonoxid jeweils nachweislich weit iberwiegend aus erneuerbaren Energiequellen im
Sinne der Richtlinie 2009/28/EG (ABI. L 140 vom 5. Juni 2009, S. 16) stammen*.

Die Ubersicht zur Einspeisung von Biogas in Kapitel I1.B 4 liefert untergliedert auch Zahlen zur Einspeisung
von dieser Definition entsprechendem Wasserstoff und synthetisch erzeugtem Methan. Im Jahr 2021 speisten
7 Anlagen Wasserstoff und 2 Anlagen synthetisch erzeugtes Methan ein (Stichtag jeweils 31. Dezember 2021).
Mit einer Energiemenge von 3,5 Mio. kWh/a Wasserstoff und 0,1 Mio. kWh/a synthetisch erzeugtem Methan
machten diese Formen der Einspeisung im Jahr 2021 jedoch nur 0,035 Prozent der gesamt eingespeisten Bio-
gasmenge aus. Wasserstoff einspeisende Anlagen haben in Summe eine Anschlussleistung von 11,3 MWel, die
Anlagen, die synthetisches Methan einspeisen, haben eine Anschlussleistung von 8 MWel.

Neben diesen Anlagen gibt es eine ganze Reihe weiterer Anlagen, die allerdings das erzeugte Gas nicht in das
Erdgasnetz einspeisen. Die meisten dieser Anlagen sind Demonstrations- und Forschungsanlagen. Genaue
Angaben zu den technischen Spezifikationen sind in vielen Féllen nicht bekannt. Die Gesamtzahl der momen-
tan in Betrieb befindlichen Power-to-Gas-Anlagen - inklusive der in das Gasnetz einspeisenden Anlagen -
wird jedoch auf etwa 40 geschitzt, die Summe der Anlagenleistung auf mehr als 60 MWel.

Die im Szenariorahmen Strom 2023-2037/2045 genehmigten Szenarien nehmen Elektrolyseleistungen von
26 GW (A 2037), 28 GW (B 2037) und 40 GW (C 2037) bzw. 50 GW (A 2045), 55 GW (B 2045) und 80 GW (C 2045)
an, wobei keine niheren Festlegungen getroffen werden, in welchem Umfang der durch Elektrolyse erzeugte

22 Der Begriff ,Defossilisierung” kann im Unterschied zum gelaufigeren Begriff ,Dekarbonisierung® deutlicher zwischen der Verwen-
dung von Kohlenstoff-Verbindungen und deren Ursprung trennen. Eine Vielzahl von (z. B. auch industriellen) Prozessen ist auf die
Verwendung von Kohlenstoff angewiesen. Die Defossilisierung ,erlaubt” weiterhin diese Nutzung, solange dabei keine fossilen Koh-
lenstoffe verbraucht werden.
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Wasserstoff anschliefend evtl. methanisiert wird. Im Netzentwicklungsplan 2023-2037/2045 sind diese An-
nahmen zu beriicksichtigen.

5.2 Elektromobilitat

Mit Inkrafttreten der Ladesdulenverordnung (LSV) im Mérz 2016 haben Betreiber von Ladeinfrastruktur der
Bundesnetzagentur die In- und Auferbetriebnahme von Ladepunkten anzuzeigen. Die Anzeigepflicht umfasst
dabei insbesondere Details zur technischen Ausstattung der bereitgestellten Ladeinfrastruktur. Anzeigepflich-
tig sind alle 6ffentlich zuginglichen Schnellladepunkte und diejenigen Normalladepunkte die nach Inkraft-
treten der LSV in Betrieb genommen wurden. Meldungen nicht anzeigepflichtiger Ladepunkte sind moglich.

Zum 01.01.2022 trat eine novellierte LSV in Kraft (Zweite Verordnung zur Anderung der Ladesiulenverord-
nung vom 2. November 2021; BGBL I S. 4788). Eine zentrale Anderung betrifft das Bezahlsystem an Ladepunk-
ten beim Ad-hoc Laden. Kiinftig muss als Mindestanforderung ein kontaktloser Zahlungsvorgang mittels gian-
giger Kredit- und Debitkarte angeboten werden. Auch muss bei neu errichteten Ladepunkten eine Schnitt-
stelle vorhanden sein, die genutzt werden kann, um Standortinformationen und dynamische Daten zu iiber-
mitteln.

Bis zum 1. Juli 2022 wurden der Bundesnetzagentur insgesamt 34.476 Ladeinrichtungen mit 66.132 Ladepunk-
ten angezeigt.?? Dabei handelt es sich um 55.549 Ladepunkte mit einer Ladeleistung von bis zu 22 kW (Nor-
malladepunkte) und 10.583 Schnellladepunkte (siehe https://www.bnetza.de/ladeinfrastruktur). Im Jahr 2021
wuchs der Bestand um 8.179 Ladeeinrichtungen und 15.581 Ladepunkte.

Zum 1. Juli 2022 waren laut Kraftfahrt-Bundesamt 1.440.574 mittels externer Lademaoglichkeit ladbare Perso-
nenkraftwagen in Deutschland zugelassen. Darunter fielen 756.517 vollelektrisch betriebene Fahrzeuge und
684.057 Plug-In-Hybride.

5.3 Elektrische Warmeerzeugung

Nach wie vor dienen nahezu 100 Prozent der sogenannten steuerbaren Verbrauchseinrichtungen der elektri-
schen Wirmeerzeugung, insbesondere sind dies Warmepumpen oder Nachtspeicherheizungen. Fiir
1.813.007 steuerbare Verbrauchseinrichtungen erheben die befragten Netzbetreiber ein reduziertes
Netzentgelt. Im Vergleich zum Vorjahreszeitraum ist das eine Erh6hung um 36.242 Verbrauchseinrichtungen
(siehe I.C.7.2). Dabei ist ein wesentlicher Riickgang von Nachtspeicherheizungen zu verzeichnen, wohingegen
die Anzahl an Wiarmepumpen zugenommen hat.

Zu beachten ist, dass die Anzahl der insgesamt angeschlossenen Warmepumpen und anderer elektrischer Hei-
zungen von der hier genannten Anzahl steuerbarer Verbrauchseinrichtungen mit einer Vereinbarung nach

§ 14a EnWG noch einmal deutlich abweichen kann.

Aufgrund der politischen Zielsetzungen ist zukiinftig mit einer starken Zunahme der Warmepumpen zu rech-
nen. So sieht die im Rahmen des Warmepumpengipfels erzielte Absichtserkldrung vor, bis zum Jahr 2024 die
Voraussetzungen dafiir zu schaffen, jahrlich bis zu 500.000 Warmepumpen neu installieren zu kénnen.

23 Bundesnetzagentur (2022), Ladeinfrastruktur in Zahlen (Stand: 1. Juli 2022)
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B Erzeugung

1. Bestand und Entwicklung des Erzeugungsbereiches

1.1 Nettostromerzeugung 2021

Die jahrliche Nettostromerzeugung kann seit dem Jahr 2015 nach einzelnen Energietragern aufgeschliisselt
werden.?* Eine detaillierte Betrachtung der eingespeisten Jahresarbeit aus Anlagen mit Zahlungsanspruch
nach dem EEG und deren Entwicklung findet sich im Abschnitt I.B.2 ,Entwicklung Erneuerbare Energien®.
Daher werden die Erneuerbaren Energien in der folgenden Abbildung bzw. Tabelle nur in aggregierter Form
dargestellt.

Elektrizitat: Entwicklung der Nettostromerzeugung

in TWh
594,3 601,4 601,4 592,1 5613
- ~ M ~ , R 533,9 551,3\
- 1800 - 1802 - 20438 - 2107 |
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> 4143 ~ 4213 = 396,6 - 3814
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Kernenergie M Braunkohle
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Abbildung 9: Entwicklung der Nettostromerzeugung seit 2015

B Minerald lprodukte

m Abfall (nicht erneuerbar)

Erneuerbare Energietrager

Pumpspeicher
m Sonstige Energietrager (nicht erneuerbar)

24 Die Nettostromerzeugung wurde auf Basis der Monitoringerhebung der Bundesnetzagentur ermittelt und kann von vergleichbaren

Werten anderer Herausgeber abweichen.
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Elektrizitat: Entwicklung der Nettostromerzeugung

in TWh
2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021
Kernenergie 85,1 78,3 70,5 70,4 69,5 61,8 65,4
Braunkohle 142,5 139,9 137,5 135,9 104,2 83,5 102,8
Steinkohle 106,1 103,3 83,5 80,3 53,4 40,2 51,3
Erdgas 48,7 68,0 72,7 64,4 75,5 82,1 77,8
Mineraldlprodukte 4,3 3,9 3,5 3,5 3,1 4,5 4,8
Pumpspeicher 10,1 9,9 10,2 9,2 9,8 10,2 9,0
Abfall (nicht erneuerbar) 4.2 473 43 42 4,1 4.0 4,0

Sonstige Energietrager (nicht

13,4 13,6 14,3 13,6 12,9 10,9 16,5
erneuerbar)

Summe nicht erneuerbarer

_— 4143 421,3 396,6 381,4 3325 297,2 3316
Energietrager

Erneuerbare Energietrager 180,0 180,2 204,7 210,7 2289 236,7 219,7

Insgesamt 594,3 601,4 601,3 592,1 561,3 533,9 551,3

Tabelle 9: Entwicklung der Nettostromerzeugung seit 2015

Im Jahr 2021 nahm die gesamte Netto-Stromerzeugung im Gegensatz zum Jahr 2020 wieder leicht zu, lag aber
immer noch unter dem Niveau von 2019. Insbesondere bei den Energietrigern Kernenergie, Braun- und
Steinkohle erhohte sich die Stromerzeugung im Vergleich zum Jahr 2020 stark. Die Stromerzeugung aus Erd-
gas verzeichnete einen Riickgang. Die Stromerzeugung aus Mineral6l nahm gering zu. Die Stromerzeugungs-
mengen aus Erneuerbaren Energietragern waren aufgrund der vergleichsweisen wind- und sonnenarmen

Witterung, trotz gestiegener installierter Leistung, riickldufig.

Die Zunahme der gesamten Stromerzeugung im Jahr 2021 ist insbesondere mit der teilweisen konjunkturellen
Erholung der Wirtschaftsleistung? und dem damit einhergehenden héheren Stromverbrauch im Vergleich
zum Vorjahr zu erkliren.

Die Stromerzeugung aus Steinkohle stieg um rund 27,6 Prozent, die der Braunkohle um rund 23,1 Prozent,
trotz der gesetzlichen Stilllegung von Niederaufiem D nach KVBG zum 31.12.2020, dem Kohleverbot zum

5 Vgl. https://www.destatis.de/DE/Presse/Pressemitteilungen/2022/01/PD22_020_811.html
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08.07.2021 aus der 1. Ausschreibungsrunde und zum 08.12.2021 aus der 2. Ausschreibungsrunde nach KVBG
sowie des Anstiegs der CO2-Zertifikatspreise.

Zu erkliren ist dies unter anderem damit, dass Kohlekraftwerke andere Energietrager, wie nachfolgend be-
schrieben, teilweise ersetzen mussten.

Die Stromerzeugung aus Erdgas ging um rund 5,2 Prozent zurtick. Dieser Rlickgang ist hauptsidchlich mit den
seit Herbst 2021 kriftig gestiegenen Erdgaspreisen zu erkliren. Ein weiterer relevanter Grund fir die Zu-
nahme der Kohleverstromung ist der Riickgang der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien, insbeson-
dere die der Windkraft. Gerade die ersten Monate des Jahres 2021 waren im Gegensatz zu 2020 sehr windstill
und trotz Zubaus konnte die Erzeugung im Vergleich zum Jahr 2020 nicht mehr aufgeholt werden. Darliber
hinaus war das Jahr 2021 vergleichsweise sonnenarm. Trotz eines starken Zuwachses von neu gebauten PV-
Anlagen erreichte die Stromerzeugung nur das Niveau des Jahres 2020. Mehr Informationen zur Stromerzeu-
gung der Erneuerbaren Energien nach EEG finden sich in Kapitel EE.

Mineral6lkraftwerke erzeugten rund 6,6 Prozent mehr Strom.
Die Stromerzeugung aus den letzten sechs Kernkraftwerken erreichte einen moderaten Zuwachs von rund 5,8

Prozent.

Aus den oben genannten Griinden ist der Anteil der Erzeugung aus Erneuerbaren Energien am Bruttostrom-
verbrauch im Jahr 2021 auf rund 40 Prozent gesunken (siehe auch Kapitel Stromverbrauch).

Der folgenden Abbildung sind die prozentualen Anteile der einzelnen Energietrager am der gesamten Net-
tostromerzeugung des Jahres 2021 zu entnehmen.

Elektrizitat: Anteile Energietrager an der Nettostromerzeugung

in TWh 77,8
14%
Erdgas
219.7 51,3 Steinkohl
o s m Steinkohle
40% N\ o
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16,5
3% Abfall (nicht ereuerbar)
4,0 B Sonstige Energietrager (nicht erneuerbar)
1% 4,8 9,0 65,4
1% 1% 12% Erneuerbare Energietrager

Abbildung 10: Anteile der Energietrdger an der Nettostromerzeugung im Jahr 2021

1.2 CO;-Emissionen der Stromerzeugung 2021

Die Bundesnetzagentur hat bei den Betreibern von Stromerzeugungseinheiten mit einer Nettonennleistung
von mindestens 10 MW (je Standort) den mit der Stromerzeugung einhergehenden CO,-Ausstof fiir das Jahr
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2021 abgefragt.?s Bei KWK-Anlagen war nur der Anteil der CO2-Emissionen anzugeben, der der Stromerzeu-
gung zuzuordnen ist. In nachfolgender Tabelle sind die Ergebnisse der Befragung der Kraftwerksbetreiber dar-
gestellt.

Elektrizitit: CO,-Emissionen der Stromerzeugung

in Mio. t

CO,-Emissionen Verianderung zu

2019 2020 2021 2020

Braunkohle 117,0 94,2 115,3 21,0
Steinkohle 47,9 36,3 45,6 9,3
Erdgas 26,3 30,0 28,0 -2,0
Mineraldlprodukte 1,3 3,1 3,7 0,6
Abfall 8,0 7,2 7,8 0,7
Sonstige Energietrager 17,2 12,3 12,0 -0,3
Gesamt 217,8 183,1 212,4 29,3

Tabelle 10: CO2-Emissionen der Stromerzeugung

Die Zunahme der Netto-Stromerzeugung schlégt sich ebenfalls im gestiegenen CO2-Ausstof? zur Stromerzeu-
gung nieder (+ 29,3 Mio. t CO.). Die Griinde fir die erhohte Stromerzeugung kénnen Kapitel Nettostromerzeu-
gung 2021 entnommen werden. Nach den Meldungen der Kraftwerksbetreiber waren Braunkohlekraftwerke
mit 115,3 Mio. t CO: fiir iiber die Hélfte aller CO,-Emissionen aus der Stromerzeugung (54,6 Prozent) verant-
wortlich. Steinkohlekraftwerke stieffen im Vergleich zum Vorjahr 9,3 Mio. t mehr CO; aus. Aufgrund der ge-
ringeren Stromerzeugung aus Erdgaskraftwerken wurden 2,0 Mio. t CO: weniger ausgestoflen. Die restlichen
emittierten Tonnen CO; verteilen sich entsprechend obiger Tabelle auf Mineraldlkraftwerke, Abfallkraftwerke

und sonstige Energietréiger.

26 Der CO,-AusstoR der Stromerzeugung wurde auf Basis der Monitoringerhebung der Bundesnetzagentur ermittelt und kann von ver-

gleichbaren Werten anderer Herausgeber abweichen.
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1.3 Kraftwerksbestand 2021 in Deutschland

Die Entwicklung der installierten Nettonennleistung seit dem Jahr 2015 kann aus nachfolgender Abbildung
sowie der darauffolgenden Tabelle entnommen werden (umfasst sind auch Kraftwerke, die sich gegenwirtig
nicht am Markt, bspw. in der Netzreserve befinden oder vorlaufig stillgelegt sind)?’.

Elektrizitat: Entwicklungderinstallierten elektrischen Erzeugungsleistung
in GW

238,4
2156 221,6 2264 . N
2049 211,9 6 N -
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Abbildung 11: Entwicklung der installierten elektrischen Erzeugungsleistung seit 2015

Aufgrund der Anderung der Systematik durch Umstellung auf die Stammdaten aus dem MaStR, ist ein Ver-
gleich mit den Monitoringzahlen vor 2020 nicht uneingeschrankt moglich.

Die installierten Netto-Erzeugungskapazititen der Erneuerbaren Energien haben sich um 7,5 GW erhoht.
Der Riickgang der konventionellen Energietriger ist vor allem auf die Stilllegungen von Braun- und Steinkoh-
leanlagen nach dem KVBG und weiteren Stilllegungen einzelner Anlagen zuriickzufiihren.

Die gesamten Erzeugungskapazititen lagen demnach im Jahr 2021 bei 238,4 GW. Hiervon sind 99,8 GW den

nicht erneuerbaren Energietrigern und 138,6 GW den erneuerbaren Energietragern zuzurechnen.

27 Seit dem Monitoring 2021 werden bei den Kraftwerksbetreibern keine Leistungsdaten mehr abgefragt, die im Marktstammdatenre-

gister (MaStR) einzutragen sind. Daher basieren die Auswertungen seit dem Jahr 2021 auf den Leistungsdaten aus dem MaStR und
konnen von den bisherigen Monitoringberichten abweichen.
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Elektrizitat: Entwicklung der installierten elektrischen Erzeugungsleistung
in GW

2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Kernenergie 10,8 10,8 10,8 9,5 9,5 8,1 8,1
Braunkohle 21,4 21,3 21,1 20,9 20,9 20,9 19,9
Steinkohle 28,7 27,4 24,0 23,8 22,7 23,7 19,1
Erdgas 28,4 29,7 29,8 30,1 30,1 32,5 32,8
Mineral6lprodukte 4,2 4,6 4,4 44 44 49 4,8
Pumpspeicher 9,4 9,5 9,5 9,8 9,8 9,7 9,7
Abfall (nicht erneuerbar) 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9 1,0 1,0
Sonstige Energietrager (nicht 3.4 35 35 35 37 44 44
erneuerbar)
Summe nicht erneuerbarer

- 107,1 107,6 104,0 103,1 102,0 105,2 99,8
Energietrager
Erneuerbare Energietrager 97,7 104,2 111,6 118,2 124,4 131,1 138,6
Insgesamt 2049 211,8 215,6 221,3 226,4 236,3 2384
Anteil Erneuerbare Energien an 48% 49% 52% 53% 55% 559% 58%

gesamter Erzeugungsleistung

Tabelle 11: Entwicklung der installierten elektrischen Erzeugungsleistung seit 2015

Der Leistungszuwachs im Jahr 2021 lag insbesondere bedingt durch den weiter voranschreitenden Ausbau
erneuerbarer Energien in der GréfRenordnung des Vorjahres. Gegeniiber dem Jahr 2011 (Beginn der Zeitreihe)
stieg die installierte Leistung Erneuerbarer Energien um 72,1 GW. Eine detaillierte Betrachtung der installier-
ten Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG sowie deren Entwicklung findet sich in Ab-

schnitt I.B.2 ,Entwicklung Erneuerbare Energien®.



66 | ELEKTRIZITATSMARKT

1.4 Aktueller Kraftwerksbestand in Deutschland

Mit Stichtag zum 02. November 2022 sind 239,0 GW Gesamterzeugungskapazititen (Nettowerte) installiert.

Davon sind 95,8 GW den nicht erneuerbaren Energietragern und 143,2 GW den erneuerbaren Energietrigern

(Stand: 30. Juni 2022) zugeordnet. Aufgrund von zwischenzeitlichen Stilllegungen aber auch Inbetriebnahmen

reduzierte sich die Leistung im Bereich der nicht erneuerbaren Energietrager gegeniiber dem 31.12. 2021 um

rund 3,9 GW. Dies begriindet sich im Wesentlichen durch die drei Stilllegungen der Kernkraftwerke Grohnde,

Brokdorf und Gundremmingen C sowie die Stilllegungen der Braunkohleblécke Neurath B, Weisweiler E und

Niederaufiem C jeweils zum 31.12.2021. Im Detail wird auf die installierte Leistung der einzelnen erneuerba-

ren Energietrager im Abschnitt I.B.2 ,Entwicklung Erneuerbare Energien“ eingegangen.

Elektrizitat: Aktuellinstallierte elektrische Erzeugungsleistung

in GW
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Abbildung 12: Aktuell installierte elektrische Erzeugungsleistung zum 02. November 2022
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Elektrizitat: Entwicklung der aus dem Markt ausgeschiedenen Kraftwerksleistung seit 2016

Jahr 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 Gesamt

Aus dem Markt ausgeschiedene

*
Leistung in MW 2.039 4.610 2.861 3.947 375 10.244 478 22.668

Leistung in MW 1.687 2.764 1.767 1.753 78 538 184 8.771
davon
endgiiltig
; [2] - i
stillgelegt @-Alter bei 36 41 34 35 33 34 26 34
Eintritt in Jahren
Leistung in MW 352 562 1.094 792 0 0 0 2.800
Im Jahr hin-
zugekommene
Sicherheits-
bereitschaft" @-Alter bei
Eintritt in Jahren 31 49 41 39 i i i 4
. Leistung in MW 0 1.284 0 1.402 0 4.058 0 6.744
Stilllegungen
gemaR Atom-
a)usstlegsgesetz @-Alter bei ] . ] .y ] . ] y
Eintritt in Jahren
Leistung in MW 0 0 0 0 297 5.648 294 6.239
Kohlestromver
marktungs- &
Verfeuerungs-
verbote & Still- (ZJ'-Aljcer'bel ) ) ) ) 59 36 50 37
legungen Eintritt in Jahren

[1] vorlaufige Werte inkl. gesetzlich festgelegte Leistung bis zum 02. November 2022
[2] enthalten sind alle stillgelegten Anlagen nach § 13b und ohne § 13b EnWG

[3] Die Kraftwerke in der Sicherheitsbereitschaft sollten nach vier Jahren endgiiltig stillgelegt werden und befanden sich ab dem jeweiligen
dargestellten Jahr bereits auRerhalb des Strommarktes. Die Kraftwerke, welche 2016 und 2017 in die Sicherheitsbereitschaft tberfihrt wurden, sind
bereits stillgelegt. Die Kraftwerke, welche in 2018 und 2019 in die Sicherheitsbereitschaft Giberfiihrt wurden, sind gem. § 50d EnWG in eine
Versorgungsreseve (berfiihrt worden und diirfen bis zum 31.03.2024 nicht stilllegen. Gegenwartig sind sie bis zum 30.06.2023 befristet an den
Markt zurlickgekehrt.

(4) die Stillegungszeitpunkte der 19. Novelle des Atomgesetzes (Inkrafttreten: 09.12.2022) sind beriicksichtigt.

* Die Leistungen der Kraftwerke, welche der Sicherheitsbereitschaft in den Jahren 2018 und 2019 neu Uberfiihrt wurden, werden nicht der
gesamten aus dem Markt ausgeschiedenen Leistung hinzuaddiert. Diese Leistung in Hohe von 1.886 MW befindet sich gem. § 50d EnWG aktuell in
der Versorgungsreserve. Aufgrund der Versorungsreserveabrufverordnung befinden sich diese aktuell am Strommarkt.

Tabelle 12: Entwicklung der aus dem Markt ausgeschiedenen Kraftwerksleistung seit 2016
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Elektrizitat: Entwicklung der auBerhalb des Marktes vorgehaltenen Kraftwerksleistung

Jahr 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022" Gesamt*
Vv haltene Kraftwerksleit
vorgenattene Rraltwerksientung 1718 2232 0 0 1481 1579 4015 14.124
in MW
Leistung in 30 0 0 0 0 14 0 1758
davon MW ’
vorldufig @-Alter bei
stillgelegt™ Eintritt in 49 - - - - 5 - 34
Jahren
davon kj\';/t””g'” 1688  2.232 0 0 425 0 0 5730
Netzreserve -
gem. § 13b @'—Al'ter'bel
EnWG(S) Eintritt in 29 38 - - 38 - - 39
Jahren
Lei .
davon h:\l:/tung " - - - - 1.056 0 30 1.086
Kapazitatsrese
rve gem. § 13e  @-Alter bei
EnWG Eintritt in - - - - 37 - 47 37
Jahren
Leistung in
davon MW - - - - - - 1.886 1.886
Versorgungsre
serve gem. § @-Alter bei
50d EnWG?  Eintrittin - - - - ; ] 40 10
Jahren
davon k:\';/t””g'” 0 0 0 0 0 1565 2099  3.664
Netzreserve -
gem. § 26 (ZJ.—Al.ter.bel
KVBG® Eintritt in - - - - - 34 47 45
Jahren

[1] vorldufige Werte inkl. gesetzlich festgelegte Leistung bis zum 02. November 2022

[2] enthalten sind alle vorlaufig stillgelegten Anlagen nach § 13b und ohne § 13b EnWG

[3] teilweise gab es Marktriickkehrungen aus der Netzreserve und gem. § 50a Abs.1 EnWG i.V.m. der StaaV dirfen Anlagen befristet bis zum
31.03.2024 an den Markt zuriickkehren, sofern Sie keinen Strom aus Erdgas erzeugen.

[4] Die Anlagen aus § 13g Abs. 1 EnWG wurden am 01.10.2022 in die Versorgunsgreserve ge. § 50d EnWG tberfiihrt und missen mit Ablauf
des 31.03.2024 stillgelegt werden. Durch den Erlass der Versorgungsreserveabrufverordnung haben die Betreiber der Kraftwerke in
Versorgungsreserve von ihrem Recht Gebrauch gemacht und die Kraftwerke an den Strommarkt zuriickgefiihrt. Diese Teilnahme am
Strommarkt ist bis zum 30.06.2023 befristet.

[5] Insbesondere fiir Anlagen aus der 3. und 4. Ausschreibungsrunde mit Kohleverbot zum 31.10.2022 bzw. 22.05.2023 gem. § 52 Abs. 2
KVBG ist die endgiiltige Stilllegung bis zum 31.03.2024 verboten. Diese Anlagen werden automatisch ab dem Kohleverbot in die Netzreserve
tberfihrt (§ 50a Abs.4 S.1 und 2 EnWG). Solange die Alarmstufe bzw. die Notfallstufe des Notfallplans Gas ausgerufen ist und StaaV gilt,
dirfen solche Anlagen auch befristet an den Markt zuriickkehren. Von ihrem Recht auf eine befristete Marktriickkehr haben bis jetzt fast alle
Betreiber aus der 3. Ausschreibung Gebrauch gemacht.

*aktueller Stand zum 02.11.2022 (enthalten sind auch Leistungen vor 2016)

Tabelle 13: Entwicklung der auferhalb des Marktes vorgehaltenen Kraftwerksleistung
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1.5 Aktueller Kraftwerksbestand je Bundesland

Abbildung 13 zeigt die raumliche Verteilung der installierten Erzeugungsleistungen auf die einzelnen Bundes-
lander mit einer Unterscheidung nach erneuerbaren und nicht erneuerbaren Energietragern. Auch gegenwar-
tig nicht am Markt agierende Kraftwerke sind in der Abbildung enthalten. In das deutsche Netz einspeisende
Kraftwerksleistungen in Luxemburg, in der Schweiz und in Osterreich sind in dieser grafischen Darstellung
nicht enthalten (insgesamt 4,4 GW). Im Bereich der nicht erneuerbaren Energien sind in der Grafik Kraftwerke
ab einer Leistung von 10 MW je Standort enthalten. Kleinere, nicht nach dem EEG foérderberechtigte Anlagen
mit einer Leistung unter 10 MW erfasst die Bundesnetzagentur im Monitoring in aggregierter Form je Ener-
gietriger. Die einzelnen Anlagen kénnen daher nicht einem bestimmten Bundesland zugeordnet werden (ins-
gesamt 6,9 GW).



70 | ELEKTRIZITATSMARKT

1.045 MW

6.470 MW

1 224 mw &S 10.041 MW e

; BRI 345 MW. 3 5246 MW~ o)
; S 334MW e
{ 1248 MW (N )
‘- Qs 19.581 MW

0 } 0,465 MW 6.082 MW

k) va N

15.275 MW J | 2587 MW

26.461 MW 4 4_159M‘,'(,;“‘...7‘i_ 7 ‘ \J Y/

5.685 MW & = - 6351 MW / ‘

p" - — 1.993 MW

3.408 MW

4.462 MW /

Nicht emeuerbare Energietrager

Kernenergie
o I Braunkohle
= Y Bl Steinkohle

'S | Erdgas
. ‘ Bl VMinerallprodukte
Pumpspeicher
R Sonstige Energietrager
S [ g gletrag

-, (nicht erneuerbar)

23.994 MW 1N

Erneuerbare Energietrager
Windenergie (an Land)

{ s I windenergie (auf See)
5 k Solare
Strahlungsenergie

Biomasse
I Laufwasser

Sonstige Energietrager
L (erneuerbar)

0 50 100
HEN  Jkm

Datenbasis: Markstammdatenregister (MaStR) Stand: November 2022
Quellennachweis: © GeoBasis-DE / BKG 2022

Abbildung 13: Erzeugungskapazititen nach Energietragern je Bundesland
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in MW
Nicht erneuerbare Energietrager Erneuerbare Energietrager
Bundes-
land Braunkohle Steinkohle Erdgas Kernenergie Purnp- Mineralsl- Sonstige Biomasse Wasserkraft Wind- Wind- Strz‘l)\lltlfgs- Sonstige Summe
speicher produkte Offshore Onshore energie

BW 0 5.477 1.218 1.310 1.876 779 191 981 746 0 1.759 7.889 44 22.270
BY 0 857 4.655 1.410 586 1.369 219 1.968 2.019 0 2.581 17.274 152 33.089
BE 0 653 1.267 0 0 34 87 44 0 0 17 156 18 2.276
BB 4.572 0 931 0 0 334 245 508 5 0 8.004 5.206 79 19.883
HB 0 469 459 0 0 86 234 14 10 0 198 57 56 1.582
HH 0 154 171 0 0 0 20 45 0 0 119 71 12 591
HE 34 687 1.881 0 645 25 136 316 63 0 2.318 2.876 112 9.093
MV 0 514 294 0 0 0 14 410 3 48 3.550 3.185 9 8.028
NI 19 2.166 4.153 1.336 0 119 509 1.909 265 224 11.789 5.335 60 27.884
NW 8.508 5.867 9.450 0 162 638 1.836 1.104 301 0 6.678 6.975 217 41.736
RP 0 0 2121 0 0 11 237 202 231 0 3.836 2.924 51 9.612
SL 0 1.825 226 0 0 35 252 11 12 0 510 641 14 3.525
SN 4.403 0 760 0 1.085 17 87 318 212 0 1.259 2.665 8 10.813
ST 1.113 0 1.029 0 80 229 136 528 29 0 5.300 3.515 93 12.053
SH 0 342 333 0 119 332 97 623 5 0 7.227 2.159 28 11.265
TH 0 0 373 0 1.509 0 111 306 36 0 1.750 2.061 6 6.152
Nordsee 0 0 0 0 0 0 0 0 0 6.470 0 0 0 6.470
Ostsee 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.045 0 0 0 1.045
Summe 18.648 19.011 29.321 4.056 6.061 4.009 4.410 9.285 3.935 7.787 56.893 62.989 958 227.363

Nicht-EEG-Anlagen mit einer Leistung kleiner als 10 MW liegen nicht anlagenscharf vor und sind daher in obiger Tabelle nicht enthalten (6.929 MW)
In das deutsche Netz einspeisende Kraftwerksleistungen in Danemark, der Schweiz und in Osterreich sind in dieser Darstellung nicht enthalten. (4.410 MW)

* Diese Tabelle umfasst folgende Betriebsstande: in Betrieb, saisonale Konservierung, befristete Strommarktriickkehr, vorlaufig stillgelegt, Netzreserve, Kapazitatsreserve, Netz- und Kapazitatsreserve

Tabelle 14: Erzeugungskapazititen nach Energietrdgern je Bundesland
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1.6 Bivalenz

Unter Bivalenz bzw. bivalentem Betrieb eines Kraftwerkes/einer Stromerzeugungseinheit versteht man
Stromerzeugungseinheiten, welche neben dem Hauptbrennstoff der Turbine auch mit einem anderen
Brennstoff betrieben werden kénnen. Damit verbunden ist meistens ein Leistungsverlust der Turbine
von bis zu 55 Prozent im Vergleich zum Betrieb des Hauptenergietrdgers. Durch die geopolitischen Ver-
dnderungen in Europa und der damit einhergehenden Rohstoffknappheit sowie den ohnehin schon sehr
hohen Rohstoffpreisen gewinnt die Fahigkeit, Kraftwerke im Notfall bivalent betreiben zu kénnen, aktu-

ell an Bedeutung.

Fr den bivalenten Betrieb kommen grundsétzlich folgende Energietriager in Betracht: Erdgas, Stein-
kohle, Braunkohle, Abfall, Biomasse, Mineraldl, sonstige Energietriger. Zur besseren visuellen Darstel-
lung und der Wahrung von Betriebs- und Geschiftsgeheimnissen wird ausschlieRlich in Erdgas, Braun-
und Steinkohle zusammengefasst und der Rest unter Sonstiges betrachtet. In Folgender Grafik ist darge-
stellt, welche verbleibende Leistung im Verhiltnis zur Nettonennleistung der einzelnen Stromerzeu-

gungseinheiten im bivalenten Betrieb noch zur Verfiigung steht.

Verbleibene Leistungim bivalenten Betrieb

in MW
4.077
3.425
2.648
1.238
1.013
641
Erdgas Kohle Sonstige
B Nettonennleistung Leistung (bivalenter Betrieb)

Abbildung 14: Verbleibende Leistung im bivalenten Betrieb

Es ist klar ersichtlich, dass sich hauptsdchlich Erdgas- und Kohlekraftwerke fiir einen Betrieb mit einem
anderen Energietrager eignen. Im Verhiltnis zur gesamten installierten Leistung ist die Bedeutung der
bivalenten Kraftwerke gering. Rund 13 Prozent (4,1 GW) der gesamten installierten Leistung an Erdgas ist
bivalent betreibbar (entspricht 3,4 GW Leistung im bivalenten Betrieb.
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Bei Kohle sind es rund 7 Prozent (2,6 GW mit 1,2 GW bivalenter Leistung) und bei den sonstigen Energietra-
gern rund 5 Prozent (1,0 GW bei 0,6 GW bivalenter Leistung). Geografisch betrachtet befinden sich in Stid-
deutschland?® (4,1 GW bzw. 2,6 GW nach Umstellung auf anderen Energietriger). In Norddeutschland sind 3,6
GW bzw. nach Umstellung 2,7 GW der installierten Leistung nach Umstellung verfiigbar.

Verbleibende Leistung aufgeteilt auf die Ersatzbrennstoffe
in GW

Energietrager im bivalenten Betrieb

Haubtenergie- Heizol Heizol sonstige Stein-
tprﬁ or g Abfall Erdgas Heizol extra leicht schwer Mineralél  Sonstige kohle Gesamt
g (Heizol EL)  (HeizolS)  produkte
Erdgas 0,0 0,0 12,1 3.203,3 70,0 0,0 15,5 25,8 33267
Kohle 11,5 412,1 0,0 65,9 748,5 0,0 0,0 0,0 12380
Sonstige 0,0 60,0 0,0 410,8 0,0 0,0 142,6 0,0 613,4
Gesamt 11,5 472,1 12,1 3.679,9 818,5 0,0 158,1 25,8 5.178,1

Tabelle 15: Verbleibende Leistung aufgeteilt auf die Ersatzbrennstoffe

Tabelle 15 beschreibt anhand der verbleibenden Leistung im bivalenten Betrieb, wie sich diese Leistung auf
die Ersatzbrennstoffe verteilt. Der urspriingliche Energietrager ist ebenfalls enthalten.

Im Monitoring 2022 wurden auch Fragen zur Moglichkeit der Umriistung einer Anlage auf Bivalenz gestellt.
Auch hier ist der Anteil an ohne Anderung der bestehenden BImSchG-Genehmigung potentiell umriistbaren
Stromerzeugungseinheiten mit rund 8 Prozent eher gering (insgesamt 574 MW).

28 Naherungsweise werden folgende Bundeslander Siiddeutschland zugeordnet: Baden-Wiirttemberg, Bayern, Hessen, Rheinland-Pfalz

und Saarland
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Maoglichkeitauf bivalenten Betrieb umzuriisten
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Abbildung 15: Moglichkeit auf bivalenten Betrieb umzurtisten

Fast alle Kraftwerke benétigen eine Anderung der bestehenden BImSchG-Genehmigung bei Umstellung auf
einen anderen Energietriger. Das erklirt die seitens der Betreiber angegebenen Zeitraume fiir die Umriistung.
In der Hilfte der Fille wiirde diese ldnger als 24 Monate dauern.

Eine besondere Bedeutung fiir die Bivalenz haben die systemrelevanten Erdgaskraftwerke?’. Fiir diese beste-
hen gewisse Pflichten nach § 13f Abs. 2 EnWG eine Bivalenz des Kraftwerkes vorzuhalten. Folgende Daten
konnen hierzu genannt werden: Es sind 10,3 GW an systemrelevanten Erdgaskraftwerken installiert (32 Pro-
zent der gesamten installierten Leistung an Erdgaskraftwerken in Deutschland). 1,4 GW der systemrelevanten
Erdgaskraftwerke sind bereits bivalent betreibbar. Im bivalenten Betrieb wiirden noch 1,3 GW zur Verfiigung
stehen (89 Prozent der bivalent betreibbaren Stromerzeugungseinheiten). Eine Umriistung ist bei weiteren
2,6 GW der Anlagen moglich. Nicht umristbar sind dagegen 4,9 GW. Der Bundesnetzagentur liegen keine In-
formationen vor, weshalb diese Kraftwerke nicht umrusten konnen bzw. ob dies den Kraftwerksbetreibern

unzumutbar wire.

29 Die Rechte und Pflichten von systemrelevanten Erdgaskraftwerken sind in § 13f EnWG festgelegt. Der Ubertragungsnetzbetreiber
kann beantragen ein Gaskraftwerk als systemrelevant einstufen zu lassen. Dazu muss das Gaskraftwerk eine Nettonennleistung von
mehr als 50 MW aufweisen und der Ubertragungsnetzbetreiber muss darlegen, dass dieses Kraftwerk fiir die Sicherheit des Netzes
erforderlich ist. Eine aktuelle Ubersicht der ausgewiesen Erdgaskraftwerke nach § 13f EnWG kénnen hier eingesehen werden:
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/System-
relevante_KW/start.html


https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/Systemrelevante_KW/start.html
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1.7 Speicher und Pumpspeicher

Der Begriff Stromspeicher umfasst Anlagen, die elektrische Energie zum Zwecke der elektrischen, chemi-
schen, mechanischen oder physikalischen Zwischenspeicherung verbrauchen und als elektrische Energie er-
zeugen oder in einer anderen Energieform wieder abgeben (§ 3 Nr. 15d EnWG). Zu gingigen Stromspeicher-
technologien zidhlen insbesondere Batteriespeicher, Luftdruckspeicher oder Pumpspeicher. Stromspeichern
kommt energiewirtschaftlich eine Doppelfunktion zu. Sie sind einerseits Letztverbraucher der eingespeicher-
ten Strommengen. Der Strom, der in einen Stromspeicher eingespeichert wird, wird in eine andere energeti-
sche Form umgewandelt und dadurch letztverbraucht. Generell werden Speicher dabei hinsichtlich der aus
dem Netz entnommenen elektrischen Energie als Letztverbraucher betrachtet (vgl. BGH EnVR 56/08 Rn. 9).
Andererseits ist der Speicherbetreiber auch Erzeuger hinsichtlich der ausgespeicherten Strommengen.

Entsprechend dieser Zuordnung gelten Vorgaben und Pflichten fiir Speicherbetreiber. So fallen an sich auch
bei der Nutzung von Stromspeichern fiir alle aus dem Netz bezogenen, gelieferten bzw. letztverbrauchten
Strommengen Netzentgelte und Umlagen an. Aus verschiedenen Griinden gelten fiir Stromspeicher zahlrei-
che Sonderregeln, die die Zahlung von Entgelten und Umlagen drastisch reduzieren.

Fiir bestehende Pumpspeicherkraftwerke sowie neu errichtete sonstige Stromspeicher gelten hinsichtlich der
Netzentgelte die Begilinstigungsregelungen nach § 118 EnWG, die bei Vorliegen der gesetzlich normierten Vo-
raussetzungen eine befristete vollstindige Befreiung von den Netzentgelten vorsehen. Im Jahr 2019 belief sich
die Summe aller Begiinstigungen von Speichern oder von Pumpspeichern nach § 118 EnWG auf ca.

275,5 Mio. Euro. Des Weiteren kénnen Pumpspeicherkraftwerke, die nicht nach § 118 EnWG vollstindig von
den Netzentgelten befreit sind, ein individuelles Netzentgelt nach § 19 Abs. 4 StromNEV vereinbaren und zu-
sdtzlich einen Rabatt durch netzdienliches Verhalten nach § 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV erzielen.

Nach § 18 StromNEV werden vom Verteilnetzbetreiber an den Speicherbetreiber die sogenannten ,,vermiede-
nen Netzentgelte“ ausgeschiittet, soweit die dafiir geltenden Regelungen hinsichtlich der Einspeiseleistung
zum Hochstlastzeitpunkt vom Speicher erfiillt werden. Diese Auszahlungen werden - wie bei anderen von der
Regelung begiinstigten Stromerzeugern (fossile Anlagen, ausgeférderte Wasserkraft) auch - auf den erzeugten
und ins Verteilnetz eingespeisten Strom (Leistung und Arbeit) geleistet. Die Begiinstigungen nach § 118 EnWG
und § 19 StromNEV reduzieren die Zahlungen der vermiedenen Netzentgelte nicht. Es ist méglich, dass
Stromspeicher im Elektrizitdtsverteilernetz vermiedene Netzentgelte erhalten, die die Kosten fiir die Netzent-
gelte tibersteigen.

Im Marktstammadatenregister (MaStR) haben sich grundsitzlich alle Speicher unabhingig von ihrer Grofie zu
registrieren. Im MaStR sind 452.564 (Stand: 1. September 2022) registriert. Aus dem Monitoring liegen der
Bundesnetzagentur Informationen zu Speichern ab einer Leistung von mindestens 10 MW pro Standort vor.
Dazu zidhlen gegenwirtig Pumpspeicherkraftwerke und Batteriespeicher. Fiir das Monitoring 2022 wurden
Batteriespeicher mit einer Netto-Nennleistung von mindestens 10 MW pro Standort gemeldet. Diese Anlagen
verfiigen insgesamt tiber 798 MW Netto-Nennleistung. Dartiber hinaus wurden im Monitoring 2022 Pump-
speicherkraftwerke, welche sich innerhalb der Bundesrepublik Deutschland befinden, als auch sogenannte
Grenzkraftwerke, die sich im Ausland befinden, jedoch direkt ins deutsche Netz der allgemeinen Versorgung
einspeisen, gemeldet. Die Gesamtleistung der innerhalb der BRD befindlichen Pumpspeicherkraftwerke be-
tragt gegenwartig 6.063 MW und aufderhalb der BRD 3.625 MW, die in das Netz der deutschen Versorgung ein-
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speisen. Die fiir den Pumpvorgang der bezogenen Strommengen, also fiir das Hochpumpen des Wassers, be-

liefen sich im Jahr 2021 auf 13,2 TWh. Im Gegenzug dazu erzeugten Pumpspeicherkraftwerke im Jahr 2021 9,0

TWh Strom, die wiederum in das deutsche Netz der allgemeinen Versorgung eingespeist wurden.

1.8 Kraftwerke auRerhalb des Strommarktes

Die insgesamt 95,4 GW Erzeugungsleistung mit nicht erneuerbaren Energietrigern (Stand: 02.11.2022) lassen

sich in Kraftwerke unterteilen, die am Strommarkt teilnehmen (88,1 GW) und Kraftwerke, die sich auflerhalb

des Strommarktes befinden (7,3 GW). Innerhalb dieser beiden Kategorien lassen sich mit Bezug auf den Kraft-

werksstatus folgende Teilmengen klassifizieren:

e 88,1 GW: Am Strommarkt teilnehmende Kraftwerksleistung:

o

davon 81,2 GW: Kraftwerksleistung in Betrieb

davon 2,9 GW: Befristete Strommarktriickkehr aus der Netzreserve. Auf Grundlage des § 50a
Abs. 4 EnWG i.V.m. der Stromangebotsausweitungsverordnung konnen Netzreservekraft-
werke mit Ausnahme des Energietriagers Erdgas, wieder befristet am Strommarkt bis zum
31.03.2024 teilnehmen. Dieses ist jedoch nur wihrend der Ausrufung der Notfall- und Alarm-
stufe des Notfallplans Gas durch das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz

moglich. Hiervon haben einige Betreiber Gebrauch gemacht.

davon 2,1 GW: Anlagen der dritten Ausschreibungsrunde gem. KVBG, die zum 31.10.2022 ein
Kohleverfeuerungsverbot erhalten hitten, wurden aufgrund der Regelungen des § 50a Abs. 4
EnWG zum 01.11.2022 bis zum 31.03.2024 in die Netzreserve tiberfiihrt. Aufgrund der
Stromangebotsausweitungsverordnung kénnen die erwahnten Kraftwerke bis zum
31.03.2024 befristet am Markt teilnehmen. Dieses ist jedoch nur wihrend der Ausrufung der
Notfall- und Alarmstufe des Notfallplans Gas durch das Bundesministerium fiir Wirtschaft
und Klimaschutz moéglich. Von diesem Recht der befristeten Teilnahme am Strommarkt ha-

ben fast alle Betreiber mit bezuschlagten Kraftwerken Gebrauch gemacht.

davon 1,9 GW: Kraftwerksleistung in der Versorgungsreserve gemaf § 50d EnWG?°. Diese
befinden sich aufgrund der Versorgungsreserveabrufverordnung bis zum 30.06.2023 befristet

am Strommarkt.

Gemif! § 13g EnWG wurden folgende Braunkohlekraftwerke bis 30. September 2022 in untenstehender Ta-

belle in die sogenannte Sicherheitsbereitschaft tiberfiihrt. Die Kraftwerksbldcke blieben vier Jahre in der Si-

cherheitsbereitschaft. Wahrend dieser Zeit war diesen Anlagen eine Produktion von Strom aufierhalb der Si-

cherheitsbereitschaft untersagt. Nach Ablauf der vier Jahre mussten die Anlagen endgiiltig stillgelegt werden.

Eine Riickkehr in den Strommarkt war nicht zulassig.

30 Die Kosten fiir diese Kraftwerke lagen in 2021 zwischen 250 Mio. Euro und 300 Mio. Euro. Nahere Angaben sind hierzu nicht méglich,

da die Betreiber dieser Anlagen diese Information als Betriebs- und Geschéiftsgeheimnis ansehen.
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Im Zuge der Vorsorge eines Versorgungsengpasses auf dem Gas- und Elektrizititsmarkt wurden zum 01. Ok-
tober 2022 bis max. 31. Mirz 2024 gem. § 50d EnWG die Kraftwerke in Sicherheitsbereitschaft gem.

§ 13g EnWG in eine Versorgungsreserve tiberfiihrt. Das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz
hat mit der Versorgungsreserveabrufverordnung geregelt, dass die Kraftwerke in Versorgungsreserve wih-
rend der Ausrufung der Alarmstufe oder Notfallstufe des Notfallplans Gas befristet am Strommarkt teilneh-
men dirfen. Diese Befristung ist moglich von 01. Oktober 2022 bis zum 30. Juni 2023. Von diesem Recht der
befristeten Teilnahme am Strommarkt haben alle Betreiber mit Kraftwerken in Versorgungsreserve Gebrauch

gemacht.

Braunkohlekraftwerke in der Versorgunsgreserve gemaf3 § 50d EnWG

Netto- Eintritt in die befristete
Eintritt in die Marktriickkehr gem. T
Nenn- Braunkohle- endgiiltige
Kraftwerk . . . . Versorgungs- Versorgungs- .
leistung Sicherheitsbereits Stilllegung zum
. reserve reserveabruf-
in MW chaft
verordnung

NiederauRem F 299 1. Oktober 2018 1. Oktober 2022 Oktobe.r 2022 bis 31. Mérz 2024
30. Juni 2023

NiederaulRem E 295 1. Oktober 2018 1. Oktober 2022 Oktobgr 2022 bis 31. Mérz 2024
30. Juni 2023

Jinschwalde F 500 1. Oktober2018 1 Oktober2022 OKtober 2022bis 31. Mirz 2024
30. Juni 2023

Jinschwalde E 500 1. Oktober2019 1. Oktober2022 OKtober 2022bis 31. Mirz 2024
30. Juni 2023

Neurath C 292 1.Oktober2019 1. Oktober2022 CKtober 2022bis 31. Mirz 2024

30. Juni 2023

Tabelle 16: Braunkohlekraftwerke in der Versorgungsreserve geméaf § 50d EnWG

e 7,3 GW: AufRerhalb des Strommarktes befindliche Kraftwerksleistung:
o davon 4,4 GW: Systemrelevante Kraftwerke gemafd EnWG in der Netzreserve

Ein Kraftwerk ist systemrelevant, wenn dessen dauerhafte Stilllegung mit hinreichender Wahrscheinlichkeit
zu einer nicht unerheblichen Gefihrdung oder Storung der Sicherheit oder Zuverléssigkeit des Elektrizitats-
versorgungssystems fiihrt, die auch nicht durch angemessene andere Mafnahmen beseitigt werden kann. Bei
den systemrelevanten Kraftwerken in der Netzreserve (siehe auch Abschnitt ,Einsatz der Netzreservekraft-
werke“ im Kapitel Netze) handelt es sich um solche Kraftwerke, die aus Griinden des sicheren Netzbetriebs
weiterbetrieben werden missen, obwohl das Kraftwerk nach dem Willen seines Betreibers (vorlaufig oder
endgiiltig) stillgelegt werden soll oder dieser zur Stilllegung aufgrund des Kohleverfeuerungsverbots nach
dem KVBG verpflichtet ist.
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Von den als systemrelevant ausgewiesenen Kraftwerken werden 1,4 GW mit Erdgas, 1,4 mit Steinkohle sowie
1,6 GW mit Mineral6lprodukten befeuert.

o davon 1,8 GW: Vorlaufig stillgelegte Kraftwerke gemifi EnWG

Das EnWG unterscheidet zwischen vorldufigen und endgiiltigen Stilllegungen: Eine vorldufige Stilllegung
liegt vor, wenn das Kraftwerk binnen 12 Monaten vom Betreiber wieder betriebsbereit gemacht werden kann.
Eine endgiltige Stilllegung liegt dementsprechend vor, wenn die Herstellung der Betriebsbereitschaft der An-
lage nicht binnen 12 Monaten erfolgen kann.

Bei den vorlaufig stillgelegten Kraftwerken, die nicht in der Netzreserve vorgehalten werden, handelt es sich
um Erdgaskraftwerke (1,6 GW) und um Mineral6lkraftwerke (0,2 GW).

o davon 1,1 GW: Kapazititsreserve geméaf § 13e EnWG

In der Kapazititsreserve werden Kraftwerke vorgehalten, um in auflergewohnlichen und nicht vorhersehba-
ren Situationen die Systembilanz zu stiitzen (siehe auch Kapitel D Abschnitt 1). Hierbei handelt es sich um mit
Erdgas befeuerte Kraftwerke.

Die rdumliche Verteilung der aufierhalb des Strommarktes agierenden Kraftwerke zeigt die nachfolgende Ab-
bildung.
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Kraftwerke auRerhalb des Strommarktes
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Abbildung 16: Kraftwerke auflerhalb des Strommarktes
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1.9 Zukiinftige Entwicklung nicht erneuerbarer Energietrager

1.9.1 Erwarteter Kraftwerkszubau

Neben den Informationen zu Bestandskraftwerken fragt die Bundesnetzagentur im Monitoring auch die zu-
kiinftige Entwicklung der Kraftwerkskapazititen ab. Im Folgenden wird in einem ersten Schritt der Kraft-
werkszubau betrachtet. Anschliefdend werden im Abschnitt die Stilllegungen in die Betrachtung der zukiinfti-
gen Entwicklung des Kraftwerksparks einbezogen. Die Betrachtung des zukiinftigen Kraftwerksparks be-
schrankt sich auf die nicht erneuerbaren Energietréger. Bei der Betrachtung des Zubaus werden nur die der-
zeit im Probebetrieb oder im Bau befindlichen Erzeugungsanlagen mit einer Netto-Nennleistung ab 10 MW
pro Standort bis zum Jahr 2025 beriicksichtigt. In diesem Fall ist die Umsetzungswahrscheinlichkeit der Kraft-
werksprojekte hinreichend grof3.

Derzeit befinden sich 3.286 MW konventioneller Erzeugungskapazititen im Probebetrieb oder im Bau, die vo-
raussichtlich in den néchsten vier Jahren fertig gestellt werden (nachfolgende Abbildung). Bei den sich in
Deutschland befindlichen Kraftwerksprojekten handelt es sich um die Energietriger Erdgas (2.779 MW), Mi-
neral6lprodukte (300 MW), sonstige Energietriger (73 MW), Pumpspeicher (16 MW) und Batteriespeicher (118
MW).

Elektrizitat:Im Probebetrieb oderim Bau befindliche Kraftwerke
2022 bis 2025, bezogen auf das voraussichtlichte Inbetriebnahmejahr

in MW
1.831 3.286
1.041 ]
232 182
2022 2023 2024 2025 2022-2025

M Batteriespeicher " Erdgas M Sonstige Energietrager M Mineralolprodukte ™ Pumpspeicher ~ Summe
(nicht erneuerbar)

Abbildung 17: Im Probebetrieb oder im Bau befindliche Kraftwerke 2022 - 2025

1.9.2 Ausschreibungen und gesetzliche Reduzierung zur Beendigung der Kohleverstromung

Anschliefiend an die bereits im Monitoringbericht 2021 dargestellten Ergebnisse der ersten drei Ausschrei-
bungen zum Kohleausstieg hat die Bundesnetzagentur im Berichtszeitraum drei weitere Ausschreibungen zur
Reduzierung der Kohleverstromung in Steinkohleanlagen und Braunkohle-Kleinanlagen nach dem Kohlever-
stromungsbeendigungsgesetz (KVBG) abgeschlossen.

Das Ausschreibungsvolumen der vierten Gebotsrunde mit Gebotstermin zum 1. Oktober 2021 fir das Zieljahr
2023 betrug 433,016 MW und der gesetzliche Hochstpreis lag bei 116.000 Euro pro MW Nettonennleistung.
Die vierte Ausschreibungsrunde war liberzeichnet. Drei der eingereichten Gebote fiir den Verzicht auf die
Kohleverstromung haben einen Zuschlag erhalten. Insgesamt wurde eine Nettonennleistung von 532,514 MW
bezuschlagt. Der Gebotswert der bezuschlagten Gebote lag zwischen 75.000 € und 116.000 € pro MW Netto-
nennleistung. Die Ergebnisse der Ausschreibung wurden am 15. Dezember 2021 auf der Internetseite der Bun-
desnetzagentur bekanntgemacht.
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Ubersicht iiber die bezuschlagten Gebote zum Gebotstermin 1. Oktober 2021

Bezugschlagte
Name des Bieters Name der Anlage Anlagenstandort Gebotsmenge
(MW)
Pfeifer & Langen GmbH & Co. KG HKW Euskirchen Euskirchen 14,164
Pfeifer & Langen GmbH & Co. KG HKW Koénnern - Block 1 Kénnern 8,350
Uniper Kraftwerke GmbH Kraftwerk Staudinger Block 5 GroRkrotzenburg 510,000
Summe 532,514

Tabelle 17: Ubersicht zu den bezuschlagten Anlagen zum Gebotstermin 01. Oktober 2021

Jeder der Anlagenbetreiber, dessen Gebot bezuschlagt wurde, hat ab Bestandskraft des Zuschlags einen An-
spruch auf Zahlung des Steinkohlezuschlags. Der Steinkohlezuschlag entspricht dem jeweiligen Gebotswert
multipliziert mit der Gebotsmenge. Fillig wird der Zahlungsanspruch mit Wirksamwerden des Verbots der
Kohleverfeuerung. Das Verbot der Kohleverfeuerung fiir die Zuschlédge der vierten Runde galt zunichst ab
dem 22. Mai 2023.

Angesichts der aktuellen Gasversorgungslage wird die Stilllegung der in der dritten und vierten Ausschrei-
bungsrunde bezuschlagten Anlagen jedoch auf Grundlage des Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetzes (§ 50a
EnWG) befristet bis zum 31. Mérz 2024 ausgesetzt. Sofern die Anlagen stillgelegt werden sollen, werden sie un-
abhingig von ihrer Systemrelevanz in die Netzreserve tiberfiihrt und dort betriebsbereit gehalten. Zudem diir-
fen diese Anlagen auf Grundlage der Stromangebotsausweitungsverordnung befristet bis zum 31. Mirz 2024
am Strommarkt teilnehmen, solange die Alarmstufe des Notfallplan Gas ausgerufen ist. Die Filligkeit des
Steinkohlezuschlags ist von diesen Anderungen unberiihrt.

Die Ergebnisse der fiinften Ausschreibungsrunde zum Gebotstermin 01. Marz 2022 wurden am 20. Mai 2022
auf der Internetseite der Bundesnetzagentur bekanntgemacht. In dieser Runde wurden bei insgesamt ausge-
schriebenen 1.222,886 MW sechs Gebote mit einer Nettonennleistung von 1.015,604 MW bezuschlagt. In die-
sen Anlagen darf ab dem 27. Mai 2024 keine Kohle mehr verfeuert werden.



82 | ELEKTRIZITATSMARKT

Ubersicht iiber die bezuschlagten Gebote zum Gebotstermin 1. Mirz 2022

Bezugschlagte
Name des Bieters Name der Anlage Anlagenstandort Gebotsmenge
(MW)
Pfeifer & Langen GmbH & Co. KG HKW Koénnern - Block 2 Koénnern 19,670
Grosskraftwerk Mannheim AG DSA 6,7,8 - Block 8 Mannheim 435,000
EnBW Energie Baden-
Wiirttemberg AG RDK 7 Karlsruhe 517,000
Koehler Greiz GmbH & Co. KG Braunkohlestaub - Heizkraftwerk Greiz ~ Greiz 1,488
. KWK Anlage Ochsenfurt -

Stidzucker AG Steinkohleblock Ochsenfurt 16,474
Basell Polyolefine GmbH Kraftwerk Wesseling - Block 2 Wesseling 25,972
Summe 1.015,604

Tabelle 18: Ubersicht zu den bezuschlagten Anlagen zum Gebotstermin 01. Marz 2022

Die bezuschlagten Gebotswerte reichten von 0 bis 107.000 Euro pro Megawatt, wobei jeder erfolgreiche Bieter
einen Zuschlag in Hohe seines individuellen Gebotswertes erhilt. Damit erhalten auch Anlagen einen Zu-
schlag, die mit dem Hochstpreis am Gebotsverfahren teilnahmen. Der durchschnittliche mengengewichtete
Zuschlagswert betrug rund 45.000 Euro pro Megawatt.

Da die fiinfte Ausschreibungsrunde um rund 207 MW unterzeichnet war, musste dem Kraftwerk Scholven B
(Nettonennleistung: 345 MW) fur die Erreichung der Reduktionsziele im Jahr 2024 die gesetzliche Reduzie-
rung angeordnet werden. Das Kraftwerk Scholven B hat dabei keinen Anspruch auf Zahlung eines Steinkohle-

zuschlags.

Der Gebotstermin der sechsten Ausschreibung war der 1. August 2022, die Ergebnisse wurden am 14. Oktober
2022 veroffentlicht. In der sechsten Ausschreibung sank der Hochstpreis erneut ab und lag bei 98.000 Euro pro
MW. Das Ausschreibungsvolumen betrug 698,882 MW. Es wurde ein Gebot mit einer Gebotsmenge von insge-
samt 472 MW bezuschlagt. Das bezuschlagte Gebot hat einen Zuschlag in Hohe des fiir diese Ausschreibungs-
runde geltenden gesetzlichen Hochstpreises erhalten. Die bezuschlagte Anlage darf ab dem 21. Februar 2025
keine Kohle mehr verfeuern. Bis zu diesem Zeitpunkt kann sie am Strommarkt aktiv bleiben.
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Ubersicht iiber die bezuschlagten Anlagen zum Gebotstermin 01. August 2022

Bezugschlagte
Name des Bieters Name der Anlage Anlagenstandort Gebotsmenge
(MW)
Onyx Kraftwerk Zolling Onyx Steinkohlekraftwerk .
GmbH & Co. KGaA Zolling - Block 5 Zolling 472,000

Tabelle 19: Ubersicht zu den bezuschlagten Anlagen zum Gebotstermin 01. August 2022

1 KVBG jedes zulissige Gebot einen Zuschlag erhalten. Hinsichtlich der nicht bezuschlagten Ausschreibungs-
menge hat die Bundesnetzagentur geméf? § 20 Abs. 3 KVBG dem Heizkraftwerk West der Volkswagen AG
(HKW-West, KVBG103), die gesetzliche Reduzierung angeordnet. Mit einer Nettonennleistung von 277 Mega-
watt fithrt die Anordnung dieser Anlage zu einer Ubererfiillung der ausgeschriebenen Gebotsmenge.

Ausschreibungen

Hochstpreis Ausschreibungs- Bezuschlagte Wirksamwerden des
Gebotstermin (Euro/MW volumen Gebotsmenge Kohleverfeuerungs-
Nettonennleistung) (MW) (MW) verbots (Jahr / Datum)
1. September 2020 165.000 4.000 4.787,676 2021/ 08.07.2021
4. Januar 2021 155.000 1.500 1.514,000 2021/ 08.12.2021

vormals 2022 / 31.10.2022
aber unwirksam bis

30. April 2021 155.000 2.481 2.132,682 31.03.2024 gem3R § 50a Abs.
4 EnNWG
vormals 2023 / 22.05.2023
aber unwirksam bis

1. Oktober 2021 116.000 433 532,514 31.03.2024 gem3R § 50a Abs.
4 EnNWG

1. Marz 2022 107.000 1.223 1.015,604 2024/ 27.05.2024

1. August 2022 98.000 699 472,000 2025/ 21.02.2025

1. Juni 2023 89.000 noch offen 2026

Tabelle 20: Ausschreibungen
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Die insgesamt bezuschlagte Gebotsmenge belduft sich flir die ersten sechs Ausschreibungen auf 10.454 MW.
Die Steinkohlezuschlige summieren sich auf rund 730 Mio. Euro. Hieraus ergibt sich ein durchschnittlicher
Steinkohlezuschlag von rund 70.000 Euro/MW.

Bundesnetzagentur .
@
Bezuschlagte und angeordnete Anlagen der Ausschreibungen

zur Reduzierung der Kohleverstromung
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Abbildung 18: Bezuschlagte und angeordnete Anlagen der ersten bis sechsten Ausschreibungsrunde
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1.9.3 Erwartete Kraftwerksstilllegungen

Die in Kapitel 1.9.2 aufgefiihrten Daten zur freiwilligen Beendigung der Kohleverstromung sowie dem Reduk-
tionspfad fiir Braunkohleanlagen nach dem KVBG fiihren in den néchsten Jahren zu Stilllegungen von Kohle-
kraftwerkskapazititen im Umfang von ca. 6,4 GW. Neben diesen Kraftwerksstilllegungen von Kohlekraftwer-

ken im Zusammenhang mit dem Kohleausstieg werden bis zum Jahr 2025 weitere Kraftwerke stillgelegt. Diese

teilen sich auf in:
- die gesetzlich stillzulegenden Kernkraftwerke (4,1 GW),

- Braunkohlekraftwerke, die nach Beendigung der Versorgungsreserve (1,9 GW), stillgelegt werden (vgl. Ta-
belle 16)

- Stilllegungen nach Marktriickkehr aus der Netzreserve (2,9 GW),

Folgende Tabelle gibt eine Ubersicht iiber die zu erwartende aus dem Markt ausscheidende Kraftwerksleis-

tung bis zum Jahr 2025.
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Erwartete aus dem Markt ausscheidende Kraftwerksleistung 2022 bis 2025
in MW

2022 2023 2024 2025 2022 - 2025

Kohleausstieg gem. KVBG 120 - 5.237 1.070 6.427
(cll)avon gesetzlicher Reduktionspfad fiir Braunkohleanlagen 120 1911 391 1652
davon Ausschrgibungen fur Steinkohleanlagen und 4026 749 4775
Braunkohlekleinanlagen

3. Ausschreibungsrunde* 2.133 2.133
4. Ausschreibungsrunde* 533 533
5. Ausschreibungsrunde 1.361? 1.361
6. Ausschreibungsrunde 749 749
Z:irl'lll;g;g;g::vr\}zch Beendigung der Versorgunsgreserve ) 1.886 - 1.886
Kernkraftwerke gem. § 7 Abs. 1a AtG @ - 4.056 - - 4.056
Stilllegungen nach Marktriickkehr aus der Netzreserve ® - - 1.565 1.382 2.947
Insgesamt 120 4.056 8.688  2.452 15.316

* Auf Grundlage des Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetzes (§ 50a EnWG) diirfen die bezuschlagten Anlagen aus der 3. und 4.
Ausschreibungsrunde bis zum 31. Marz 2024 nicht stilllegen, soweit ein Weiterbetrieb technisch und rechtlicht méglich ist. Sie werden
unabhangig ihrer Systemrelevanz in die Netzreserve berfihrt und dort betriebsbereit gehalten.

@ gie angegebene Leistungen fir KVBG Reduktionspfad beinhalten die politische Vereinbarung zwischen Bundesministerium fir Wirtschaft
und Klimaschutz, dem Kraftwerkwerksbetreiber RWE und dem Land Nordrhein-Westfalen. Eine gesetzliche Grundlage ist zum
Redaktionsschluss noch nicht erfolgt.

@ bezuschlagte Gebotsmenge 1.015,6 MW und gesetzliche Reduzierung 345 MW
@ bezuschlagte Gebotsmenge 472 MW und gesetzliche Reduzierung 277 MW

@ die Stillegungszeitpunkte des Gestzentwurfes des Bundesministeriums fir Umwelt, Naturschutz, nukleare Sicherheit und Verbraucherschutz
der 19. Novelle des Atomgesetzes vom 19.10.2022 sind beriicksichtigt.

© Kraftwerke die sich in der Netzreserve befanden, aber auf Grundlage des § 50a EnWG wieder befristet an den Markt zuriick gekehrt sind

Tabelle 21: Erwartete aus dem Markt ausscheidende Kraftwerksleistung 2022 bis 2025

Bundesweit summieren sich die erwarteten Marktaustritte bis zum Jahr 2025 auf 15.316 MW. Damit tiberstei-

gen sie den geplanten Zubau konventioneller Kraftwerke von 3.286 MW um 12.030 MW.



BUNDESNETZAGENTUR | BUNDESKARTELLAMT | 87

Die Beendigung der Kohleverfeuerung in einer Anlage bedeutet aber nicht zwingend, dass die Leistung der
Anlage in vollem Umfang aus dem Markt geht, da den Anlagenbetreibern anheim steht, ihre Anlagen auf an-

dere Energietriger umzuriisten oder dies sogar schon getan zu haben.

Standorte miterwartetem Zubau und Markaustritten von Kraftwerksblocken

bis 2025
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Abbildung 19: Standorte mit erwartetem Zubau und Marktaustritten von Krafwerksblocken bis 2025

e erwarteter Zubau
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Uber die in obigen Betrachtungen enthaltenen formellen Anzeigen einer geplanten endgiiltigen Kraftwerks-
stilllegung hinaus, wurden der Bundesnetzagentur im Monitoring weitere geplante Stilllegungen von Kraft-
werksblocken mitgeteilt. Diese im Monitoring gemeldeten geplanten Stilllegungen sind in obiger Tabelle
nicht enthalten. Bis zum Jahr 2025 werden demnach voraussichtlich insgesamt weitere 361 MW Kraftwerks-
leistung endgiiltig stillgelegt. Es handelt sich um Erdgaskraftwerke mit einer Leistung von 211 MW, Mineral6l
mit einer Leistung von 116 MW und sonstige Energietriger mit einer Leistung von 34 MW.

Somit betragen die geplanten Stilllegungen bis zum Jahr 2025 insgesamt 15.677 MW.
Der gesamte bundesweite Saldo bis zum Jahr 2025 betragt damit voraussichtlich 12.391 MW.

1.10 KWK-Erzeugung

Als Kraft-Wirme-Kopplung (KWK) wird die gleichzeitige Umwandlung von eingesetzter Energie in mechani-
sche oder elektrische Energie sowie nutzbare Warme in einem gemeinsamen thermodynamischen Prozess
bezeichnet.

KWK-Anlagen mit einer elektrischen Leistung zwischen mehr als 1 MW bis einschlief}lich 50 MW sind zu-
schlagsberechtigt, wenn sie die Voraussetzungen nach § 5 Abs. 1 Nr. 2 KWKG erfillen. Um eine Zuschlagszah-
lung fiir in das Netz der allgemeinen Versorgung eingespeisten Strom zu erhalten, miissen KWK-Anlagenbe-
treiber erfolgreich an einer KWK-Ausschreibung teilgenommen haben. Gleiches gilt fiir innovative KWK-Sys-
teme nach § 5 Abs. 2 KWKG. Die erste Ausschreibung fiir KWK-Anlagen wurde zum 1. Dezember 2017, fiir in-
novative KWK-Systeme zum 1. Juni 2018 durchgefihrt. Jahrlich finden fiir beide Verfahren zwei Gebotster-

mine statt.

Die Auswertungen zur Leistung auf den Daten basieren auf dem Marktstammdatenregister (MaStR) (vgl. auch
1.3). Im MaStR der Bundesnetzagentur miissen sich seit dem 1. Juli 2017 grundsétzlich alle KWK-Anlagen re-
gistrieren, unabhingig von ihrer Grofie.

1.10.1 Kraftwerksbestand im Bereich KWK ab 10 MW

Die in diesem Kapitel dargestellten Auswertungen umfassen KWK-fahige Stromerzeugungseinheiten in
Deutschland mit einer elektrischen Netto-Nennleistung von mindestens 10 MW je Standort (siehe auch 1.3).
Zu diesen KWK-Anlagen erhebt die Bundesnetzagentur auch weiterhin Daten bei den Kraftwerksbetreibern,
die nicht im MaStR einzutragen sind (z. B. Nutzwirmeerzeugung).

Die installierte Leistung dieser KWK-Anlagen wird in folgender Abbildung in MW dargestellt. Dabei werden
separat die installierte elektrische sowie die thermische KWK-Leistung betrachtet.
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Elektrizitat: Installierte elektrische und thermische Leistung von KWK -
Anlagenab10 MW
in MW

Elektrische Leistung Thermische Nutzleistung
2016 2017 ®2018 m2019 ®=2020 2021

Abbildung 20: Installierte elektrische und thermische Leistung von KWK-Anlagen ab 10 MW je Standort

Die installierte Leistung (elektrisch sowie thermisch) verteilt sich wie folgt auf die unterschiedlichen Energie-
trager (nachfolgende Tabelle). Aus der Tabelle wird deutlich, dass in KWK-Anlagen vornehmlich die Brenn-
stoffe Erdgas und Steinkohle zum Einsatz kommen. Insbesondere im Bereich Erdgas sind dariiber hinaus in
Deutschland zahlreiche kleinere KWK-Anlagen mit einer Netto-Nennleistung mit weniger als 10 MW je
Standort installiert.

Elektrizitat: Installierte elektrische und thermische Leistung von KWK-Anlagen je Energie-

trager ab 10 MW
in MW
Elektrische Leistung Thermische Nutzleistung

2020 2021 2020 2021
Abfall 1.185 1.203 4.007 4.022
Biomasse 1.002 1.002 3.626 3.626
Braunkohle 1.700 1.700 4.817 4.817
Erdgas 13.077 13.758 23.192 24.167
Sonstige 1.749 1.748 4.986 4.987
Steinkohle 6.784 6.784 12.515 12.515
Summe 25.497 26.195 53.143 54.134

Tabelle 22: Installierte elektrische und thermische Leistung von KWK-Anlagen je Energietrager ab 10 MW

Der folgenden Abbildung sind die erzeugten elektrischen und thermischen Energiemengen seit 2017 zu ent-

nehmen.
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Elektrizitat: Erzeugte elektrische und thermische Energiemengen durch
KWK in TWh

129,9
100,4
63,8 66,7
Elektrische Kondensationsstrom Thermische
KWK-Erzeugungsmengen Nutzwéirmeerzeugung

2017 2018 2019 ®2020 W2021

Abbildung 21: Erzeugte elektrische und thermische Erzeugungsmengen aus KWK-Anlagen ab 10 MW

In den dieser Auswertung zugrundeliegenden KWK-Anlagen wurden 146,4 TWh Nutzwiarme sowie 66,7 TWh
Strom aus KWK-Anlagen im Jahr 2021 produziert. Die erzeugten Strommengen aus KWK-Anlagen sind ge-
geniiber 2020 um etwa 2,9 TWh (+4,4 Prozent) gestiegen. Die erzeugten Mengen an Nutzwérme sind im Jahr
2021 im Vergleich zum Jahr 2020 leicht um etwa 1 TWh (-0,7 Prozent) gesunken. Der Kondensationsstrom ist
im Vergleich zum Vorjahr um 23 Prozent (29,5 TWh) gestiegen. Unter Kondensationsstrom versteht man ei-
nen Teil der Nettostromerzeugung von KWK-Anlagen. Es wird der im Kraftwerk erzeugte Dampf zur Strom-
produktion verwendet und es findet keine Warmeauskopplung statt. Der Anstieg des Kondensationsstroms ist
insbesondere auf die Energietrager Braunkohle (61 Prozent) und Steinkohle (24 Prozent) zuriickzufiihren. Ins-
gesamt verlduft die Entwicklung des Kondensationsstroms damit weitgehend proportional zur gestiegenen

Stromerzeugung aus nicht erneuerbaren Energien.

Elektrizitat: Erzeugte elektrische und thermische Erzeugungsmengen aus KWK Anlagen je

Energietrager ab 10 MW
in TWh
Elektrische KWK- . Thermische
Erzeugungsmengen Kondensationsstrom Nutzwirmeerzeugung
2020 2021 2020 2021 2020 2021
Abfall 2,9 1,6 2,3 2,4 12,0 10,1
Biomasse 2,4 3,1 1,7 1,6 9,0 10,5
Braunkohle 2,4 3,2 54,8 79,2 11,6 12,6
Erdgas 43,8 45,9 14,2 10,6 67,9 67,9
Sonstige 3,5 2,8 7,0 5,4 24,0 19,1
Steinkohle 8,8 10,1 20,4 30,7 22,9 26,2
Summe 63,8 66,7 100,4 129,9 1474 146,4

Tabelle 23: Erzeugte elektrische und thermische Erzeugungsmengen aus KWK-Anlagen ab 10 MW
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Die wichtigsten Energietrager fiir die Erzeugung von mit der Warmeauskopplung verbundenem Strom aus
KWK-Anlagen und Nutzwiarme-Mengen sind Erdgas und Steinkohle (vorangegangene Tabelle). Fiir die er-
zeugten Mengen durch mit der Warmeauskopplung verbundenem Strom aus KWK-Anlagen ist insbesondere
der Energietriger Erdgas von Bedeutung. Dieser machte im Jahr 2021 rund 67 Prozent der gesamten erzeugten
Menge aus. Im Bereich der Nutzwirme hatte Erdgas einen Anteil in Hohe von rund 46 Prozent und Steinkohle

in Hohe von rund 18 Prozent.

1.10.2 Im Marktstammdatenregister neu registrierte KWK-Anlagen im Jahr 2021

Seit 1. Juli 2017 miissen sich KWK-Anlagen nach der Marktstammdatenregisterverordnung (MaStRV) im
Marktstammdatenregister registrieren. Neben den Anlagenbetreiberdaten und den Standortdaten der Anlage
werden Angaben zur Genehmigung und technische Stammdaten der Anlage - wie Hauptbrennstoff und Leis-
tungswerte - abgefragt. Auferdem sind das Inbetriebnahmedatum der Anlage, der Anschlussnetzbetreiber,

die Spannungsebene und Informationen zur Fernsteuerbarkeit der Anlage anzugeben.

Im Kalenderjahr 2021 wurden 4.966 Stromerzeugungseinheiten von KWK-Anlagen mit einer Netto-Nennleis-
tung von insgesamt 1.004 MW neu erfasst. Der deutlich geringere Zubau im Vergleich zum Vorjahr (2020:
2.389 MW) ist insbesondere darauf zuriickzufiihren, dass in 2020 Datteln 4, ein grofes Steinkohlekraftwerk
mit einer Netto-Nennleistung von 1.052 MW, neu in Betrieb gegangen ist. Allgemein kann aber auch ein
Riickgang der neu registrierten Netto-Nennleistung in fast allen Gréfienklassen von mindestens 36 % gegen-
iiber dem Vorjahr verzeichnet werden. Ausgenommen davon ist die neu installierte Leistung in der Grofien-
klasse bis 50 kW mit 50 MW konstant geblieben.

Die meisten in Betrieb genommenen Einheiten von KWK-Anlagen werden mit Erdgas (4.374) betrieben, ge-
folgt von mit Biomasse betriebenen Einheiten (364). Diese Energietriger machen tiber 95 Prozent der Einhei-
ten von KWK-Anlagen und knapp 90 Prozent der Netto-Nennleistung aus. Gegeniiber dem Vorjahr sank die

Netto-Nennleistung bei Erdgas um 2 Prozent und bei Biomasse um 63 Prozent.
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Elektrizitit: Inbetriebnahmen von KWK-Anlagen im Jahr 2021

Monat Netto-Nennleistung in MW Anzahl
Januar 49 480
Februar 27 423
Marz 39 483
April 106 385
Mai 1.352 459
Juni 89 486
Juli 51 516
August 88 401
September 96 515
Oktober 115 588
November 94 704
Dezember 283 740
Summe 2.389 6.180

Quelle: Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur

Tabelle 24: Inbetriebnahmen Stromerzeugungseinheiten von KWK-Anlagen

Elektrizitdt: Inbetriebnahmen nach Energietragern im Jahr 2021

GroRenklasse Netto-Nennleistung in MW Anzahl
andere Gase 8 143
Biomasse 154 364
Druck aus Gasleitungen 0,03 2
Erdgas 750 4.374
Grubengas 0,1 1
Klarschlamm 5 8
Mineralélprodukte 1 59
nicht biogener Abfall 32 1
Solarthermie 0,01 2
Warme 55 12
Summe 1004 4.966

Tabelle 25: Inbetriebnahmen nach Energietriager

Quelle: Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur
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Elektrizitat: Inbetriebnahmen nach GroRRenklassen im Jahr 2021

GroRenklasse Netto-Nennleistung in MW Anzahl
< 50 kW 50 4.308
50 kW - 250 kW 37 282
250 kW -1 MW 150 271
1MW -10 MW 28 84
>10 MW 560 21
Summe 1004 4.966

Quelle: Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur

Tabelle 26: Inbetriebnahmen nach Gréfienklassen

Elektrizitat: Inbetriebnahmen nach Bundeslindern im Jahr 2021

Bundesland Netto-Nennleistung Anzahl
Baden-Wiirttemberg 181 975
Bayern 221 910
Berlin 7 117
Brandenburg 67 130
Bremen 0,4 17
Hamburg 1 61
Hessen 115 356
Mecklenburg-Vorpommern 13 44
Niedersachsen 181 569
Nordrhein-Westfalen 96 891
Rheinland-Pfalz 23 234
Saarland 24 34
Sachsen 43 194
Sachsen-Anhalt 5 92
Schleswig-Holstein 17 230
Thiringen 10 112
Summe 1.004 4.966

Quelle: Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur

Tabelle 27: Inbetriebnahmen nach Bundeslindern
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In der GroRenklasse bis 50 kW wurden die meisten Einheiten von KWK-Anlagen in Betrieb genommen
(4.308). Dies macht knapp 87 Prozent aller gemeldeten Inbetriebnahmen aus. Die grofte Netto-Nennleistung
ist der Anlagenklasse tiber 10 MW mit 560 MW zuzurechnen, was etwa 56 Prozent der zugebauten Leistung
entspricht. Die meisten Inbetriebnahmen gab es in Baden-Wirttemberg (975), Bayern (910) und Nordrhein-
Westfalen (891). Auf die Netto-Nennleistung bezogen wurde in Bayern mit 221 MW am meisten zugebaut.

1.10.3 KWK-Ausschreibungen

Ausschreibungen zur finanziellen Férderung von KWK-Strom wurden auch im Jahr 2021 durchgefiihrt. Das
Leistungssegment liegt bei den KWK-Anlagen zwischen mehr als 0,5 Megawatt bis einschlief}lich 50 Megawatt
elektrischer Leistung. Innovative KWK-Systeme sind teilnahmeberechtigt, wenn die elektrische Leistung der
KWK-Anlage mehr als 1 Megawatt bis einschliefflich 10 Megawatt betragt. Der Hochstwert fiir die Gebote der
Ausschreibungen betrigt 7,0 ct/kWh fiir KWK-Anlagen und 12,0 ct/kWh fir innovative KWK-Systeme. Er-
folgreiche Gebote werden mit dem im Gebot angegebenen Gebotswert bezuschlagt (Gebotspreisverfahren =
»pay as bid“).Die nachstehenden Tabellen zeigen die bisherigen Ausschreibungsergebnisse:

Elektrizitit: KWK-Ausschreibungen

3. Juni 2. Dez. 2. Juni 1. Dez 01.Jun 01. Dez. 01.Jun
2019 2019 2020 2020 2021 2021 2022

KWK-Anlagen

Gebotstermin

Ausschreibungs-

51 MW 80 MW 75 MW 75 MW 59 MW 76 MW 84 MW

menge
Anzahl Gebote 13 13 22 22 16 18 23
(87 MW) (58 MW) (71 MW) (71 MW) (112 MW) (131 MW) (140 MW)
Anzahl Zuschlige 4 12 21 21 13 3 17
& (46 MW) (53 MW) (69 MW) (69 MW) (58 MW) (76 MW) (79 MW)
.. 3 1 1 1 2 2
Gebotsausschlisse 0 (8 MW) (2 MW) 2 MW) (0,8 MW) (7 MW) (32 MW)
Durchschnittlicher 3,95 5,12 6,22 6,22 5,64 6,11 5,87
Zuschlagswert* ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh

Innovative KWK-Systeme

ﬁ]‘f:;zre'b””gs' 30MW  25MW  29MW 28 MW 26 MW 26 MW 25 MW
5 10 13 12 9 7 5

Anzahl Gebote (22MW)  (43MW)  (@4MW)  (IMW)  Q9MW)  (LMW)  (20MW)

Anzahl Zuschlige > > 8 10 7 > >
& 22MW)  (20MW) (26 MW) (27 MW) (25 MW) (17 MW) (20 MW)
.. 1 1 2 1 2
Gebotsausschlisse 0 (9 MW) (2 MW) (4 MW) (1.6 MW) (4 MW) 0
Durchschnittlicher 11,17 10,25 10,22 10,80 11,57 11,37 11,74
Zuschlagswert* ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh ct/kWh

*mengengewichtet

Tabelle 28: KWK Ausschreibungen
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2. Entwicklung Erneuerbare Energien

Ein wesentlicher Eckpfeiler der Energiewende ist ein kontinuierlicher Aus-
bau von erneuerbaren Energien. Hierfiir wurden ambitionierte jahrliche
Ausbaupfade fiir die erneuerbaren Technologien Wind an Land, Wind auf

See, Solar und Biomasse gesetzlich im EEG verankert.

Betreiber von neu-installierten Erneuerbaren-Energien-Anlagen bis zu ei-
ner LeistungsgrofRe von 100 kW (also von Anlagen, wie sie typischerweise

auf Hausdachern errichtet werden) konnen nach wie vor eine gesetzlich
festgelegte Einspeisevergiitung erhalten, d. h. fiir den produzierten Strom
Zahlungen nach dem EEG erhalten, ohne sich um die Vermarktung des
Stroms kiimmern zu missen. Alle anderen Betreiber mit Anlagen grofier als 100 kW miissen den von der Anlage pro-
duzierten Strom selbst oder iiber einen Dienstleister vermarkten. Sie tragen daftir auch die Bilanzierungsverantwor-

tung.

Der tiberwiegende Teil (79 Prozent) des 2021 in Deutschland produzierten EE-Stroms wurde entweder vom Betreiber

oder einem Dienstleister direkt vermarktet.

2.1 Entwicklung Erneuerbare Energien (mit Zahlungsanspruch nach dem EEG)

Nicht alle Erzeugungsanlagen mit Erneuerbaren Energietrigern haben auch einen Zahlungsanspruch nach
dem EEG. Es wird daher zwischen den Erneuerbaren Energien-Anlagen mit und ohne Zahlungsanspruch un-
terschieden. Fiir den Grofiteil der installierten Erneuerbaren Energien-Anlagen besteht ein Zahlungsanspruch
(Marktpramie oder Einspeisevergiitung) nach dem EEG. Von den installierten 138,6 GW Ende 2021 haben
134,2 GW einen Zahlungsanspruch nach dem EEG. Daher wird auf Erneuerbare Energien mit Zahlungsan-

spruch in diesem Kapitel ndher eingegangen.

Die insgesamt 4,4 GW im Bereich der Erneuerbaren Energien ohne Zahlungsanspruch verteilen sich im We-
sentlichen auf die Energietrager Wasser (3,3 GW) und Abfall (1,0 GW). Beim Energietriger Abfall wird halftig
nur der biogene Anteil des Abfalls den Erneuerbaren Energien ohne Zahlungsanspruch zugeordnet. Die ande-
ren 1,0 GW Erzeugungsleistung des Energietrigers Abfall werden den nicht erneuerbaren Energien zuge-
schrieben. Insgesamt erzeugten die Erneuerbaren Energien ohne Zahlungsanspruch 16,3 TWh im Jahr 2021.
Der Grof3teil wurde dabei in Wasserkraftwerken (Lauf- und Speicherwasserkraftwerken) (insgesamt 12,2 TWh)

sowie in mit Abfillen befeuerten Anlagen (4,0 TWh) erzeugt.

Die in diesem Kapitel dargestellten Kennzahlen erhebt die Bundesnetzagentur zur Wahrnehmung ihrer Auf-
sichtstitigkeiten zum bundesweiten EEG-Ausgleichsmechanismus. Dazu iibermitteln UNB (zum 31. Juli), EVU
und VNB (zum 31. Mai) auf jahrlicher Basis ausgewihlte Daten aus ihrer EEG-Jahresendabrechnung. Seit Juli
2017 wird das Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur als zusétzliche Quelle zur Auswertung der
installierten Leistung von EEG-Anlagen herangezogen.
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In der Veroffentlichung ,EEG in Zahlen 2021 stellt die Bundesnetzagentur den Marktakteuren tber die hier
dargestellten Kennzahlen hinausgehende Auswertungen zur Verfligung. Insbesondere erfolgen die Auswer-
tungen spezifisch fiir die einzelnen Energietrager, die Bundeslander und nach den Anschlussebenen.31

2.1.1 Installierte Leistung®?

Zum 31. Dezember 2021 belief sich die gesamte installierte Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach
dem EEG auf ca. 134,2 GW. Insgesamt wurde in 2021 ca. 7,5 GW zusétzliche Leistung von Anlagen mit einem
Zahlungsanspruch installiert. Dies entspricht einem Zuwachs von rund 5,9 Prozent.

Elektrizitat: Entwicklungderinstallierten Leistung der
Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEGbis 2021
in GW

134
127

114 20
108 =

20032004 200520062007 20082009201020112012201320142015201620172018201920202021

B Windenergie an Land Solare Strahlungsenergie Biomasse
Windenergie auf See Wasserkraft M Deponie-, Klar- & Grubengas

Abbildung 22: Entwicklung der installierten Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG bis
2021

Im Jahr 2021 ist bei den Solaranlagen wieder ein stirkerer Anstieg des Zubaus zu verzeichnen. Der Zubau lag
im Jahr 2021 bei 5,7 GW wihrend in den fiinf vorangegangenen Jahren durchschnittlich 2,9 GW hinzugebaut
wurden. Auch im Bereich von Windenergieanlagen an Land ist weiterhin ein Zubau zu verzeichnen, wihrend
im Bereich der Windenergieanlagen auf See im Jahr 2021 kein Zubau stattfindet. Nach einem Tiefstand 2019
ist auch im Jahr 2021 wieder ein leichter Anstieg des Nettoausbaus bei Windenergieanlagen an Land mit 1,6
GW zu verzeichnen (2020: 1,2 GW, 2019: 0,9 GW, 2018: 2,2 GW). Der Zubau von Biomasseanlagen ist mit

0,1 GW im Vergleich zum Vorjahr deutlich gesunken (2020: 0,4 GW).

31 https://www.bundesnetzagentur.de/eeg-daten

32 Die Zahlen zur installierten Leistung der erneuerbaren Energietriger fiir das Jahr 2020 kénnen noch Anderungen unterliegen und

sind mit der AGEE-Stat noch nicht endabgestimmt.
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Elektrizidt: Installierte Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG nach
Energietrager

Gesamt Gesamt Zubau /Riickbauin  Zuwachs / Riickgang
31. Dezember 2020 31. Dezember 2021 2021 im Vergleich zu 2020

in MW in MW in MW in Prozent
Wasserkraft 1.624,5 1.627,0 2,5 0,2%
Gase” 376,5 374,0 -2,5 -0,7%
Biomasse 8.748,4 8.884,6 136,2 1,6%
Geothermie 47,1 54,1 7,0 14,9%
Wind an Land 54.413,8 56.045,5 1.631,8 3,0%
Wind auf See 7.786,8 7.786,8 0,0 0,0%
Solar 53.720,7 59.422,9 5.702,2 10,6%
Gesamt 126.717,8 134.194,9 7.477,1 5,9%

[1] Deponie-, Klar- und Grubengas

Tabelle 29: Installierte Leistung der Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG nach Energietréiger (jeweils
zum 31. Dezember)

Im Jahr 2021 wurden 232.272 neue Anlagen installiert. Die neu installierten Anlagen waren zu rund 99,8 Pro-
zent Solaranlagen, zu rund 0,1 Prozent Windenergieanlagen an Land und die restlichen Anteile verteilten sich
auf die anderen Technologien. Fiir das Jahr 2021 zeichnet sich beim Zubau zum 30. Juni 2022 ein gleichblei-
bender Trend ab. Bei Geothermie ist anzumerken, dass der deutliche Anstieg der Anlagenanzahl aus einer an-
deren Erfassungsmethode mit dem Marktstammdatenregister resultiert.

Elektrizitat: Entwicklung der Anzahl installierter Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem
EEG

2016 2017 2018 2019 2020 2021 Jun22

Wasserkraft 7.041 7.138 7.172 7.192 7.243 7.261 7.276
Gase™ 612 600 593 567 566 566 568
Biomasse 14.186 14.271 14.496 14.535 14.699 14.821 14.898
Geothermie 10 9 10 11 11 20 22
Wind an Land 26.057 27.406 28.131 28.310 28.579 28.818 28.948
Wind auf See 945 1167 1.307 1.467 1.499 1.499 1.499
Solar 1622405 1686993  1760.396  1.863.684  2047.963  2279.847 2434361
Gesamt 1671256  1.737.584 1812105 1915766  2.100.560  2.332.832  2.487.572

Tabelle 30: Entwicklung der Anzahl installierter Anlagen mit einem Zahlungsanspruch nach dem EEG
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Elektrizitat: Steigerungsraten der installierten Anlagen nach Energietragern

Gesamt Gesamt Zubau /Riickbauin ~ Zuwachs / Riickgang
31. Dezember 2020 31. Dezember 2021 2021 im Vergleich zu 2020

Anzahl Anzahl Anzahl in Prozent
Wasserkraft 7.243 7.261 18 0,2%
Gase'" 566 566 0 0,0%
Biomasse 14.699 14.821 122 0,8%
Geothermie 11 20 9 81,8%
Wind an Land 28.579 28.818 239 0,8%
Wind auf See 1499 1499 0 0,0%
Solar 2.047.963 2.279.847 231.884 11,3%
Gesamt 2.100.560 2.332.832 232.272 11,1%

[1] Deponie-, Klir- und Grubengas

Tabelle 31: Steigerungsraten der installierten Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG nach Energietri-

gern (jeweils zum 31. Dezember)

2.1.2 Ausbaupfade

Mit dem EEG 2017 wurden fiir die Energietriger Wind an Land, Wind auf See, solare Strahlungsenergie und

Biomasse leistungsbezogene Ausbaupfade definiert, um die Ziele einer zunehmend erneuerbaren, kosteneffi-
zienten und netzvertriglichen Energieversorgung bis zu den Jahren 2025, 2035 und 2040 zu erfiillen. Mit den
Novellierungen des EEG 2023 und WindSeeG 2023 wurden diese Ausbaupfade angepasst. Diese Ziele werden

in nachfolgender Tabelle zusammengefasst.
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Elektrizitit: Ubersicht Ausbaupfade

Wind an Land Wind auf See Solare Strahlungs-energie Biomasse
2,8 GW Brutto-Zubau fir 150 MW Brutto-Zubau fir
EEG die Jahre 2017 bis 2019; 20 GW Ausbau im 2,5 GW Brutto-Zubau pro die Jahre 2017 bis 2019
2017 2,9 GW Brutto-Zubau ab Jahr 2030 Jahr 200 MW Brutto-Zubau fir
2020 die Jahre 2020 bis 2022
57 GW im Jahr 2022 20 GW 63 GW im Jahr 2022
EEG 62 GW Em Jahr 2024 im Jahr 2030 73 GW !m Jahr 2024
2021 65 GW im Jahr 2026 83 GW im Jahr 2026
68 GW im Jahr 2028 40 GW 95 GW im Jahr 2028
71 GW im Jahr 2030 im Jahr 2040 100 GW im Jahr 2030
8,4 GW im Jahr 2030
. 30 GW .
69 GW im Jahr 2024 . 88 GW im Jahr 2024
84 GW im Jahr 2026 im Jahr 2030 128 GW im Jahr 2026
EEG 99 GW im Jahr 2028 40 GW 172 GW im Jahr 2028
2023 115 GW im Jahr 2030 im Jahr 2035 215 GW im Jahr 2030
157 GW im Jahr 2035 70 GW 309 GW im Jahr 2035
160 GW im Jahr 2040 . 400 GW im Jahr 2040
im Jahr 2045

Tabelle 32: Ubersicht Ausbaupfade

In den nachfolgenden Abbildungen wird der jihrliche Ausbau der vier Technologien ausgewiesen und den
Ausbauzielen im EEG gegeniibergestellt. Der Netto-Zubau von Windenergieanlagen an Land betrug im ersten
Halbjahr 2022 rund 848 MW, so dass insgesamt eine Leistung von 56,9 GW installiert ist. Im letzten Halbjahr
wurden die meisten Windenergieanlagen in Schleswig-Holstein (233 MW), Nordrhein-Westfalen (177 MW)
und Brandenburg (144 MW) neu in Betrieb genommen.
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Ausbauder Leistungvon Windenergieanlagenan Land
in Megawatt [MW]

115.000

56.893

2010 2012 2014 2016 2018 2020 2022 2024 2026 2028 2030

Ausbau der installierten Leistung bis Juni 2022
mmm Ausbau derinstallierten Leistung

=P Ausbauziele nach EEG

Abbildung 23: Ausbauziele Wind an Land

Bei der solaren Strahlungsenergie lag der Netto-Zubau im ersten Halbjahr 2022 bei 3,6 GW. Insgesamt sind in
Deutschland 2,4 Millionen PV-Anlagen mit 63 GW Leistung in Betrieb. Dabei wurde im vergangenen Halbjahr
die meiste Solarleistung in Bayern (1.051 MW), Brandenburg (582 MW) und Nordrhein-Westfalen (398 MW)
neu installiert.
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Ausbauder Leistungvon solarer Strahlungsenergie

in Megawatt [MW] 215.000

172.000

128.000

63.000
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Abbildung 24: Ausbauziele solare Strahlungsenergie

Der Netto-Zubau der Biomasse lag im ersten Halbjahr 2022 mit 41 MW auf einem relativ niedrigeren Niveau.
Insgesamt werden bereits 8,9 GW Biomasseleistung nach dem EEG geférdert, wovon nach den Ausbauzielen
im EEG 2021 8,4 GW bis zum Jahr 2030 erhalten bleiben sollen.
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Ausbauder Leistungvon Biomasseanlagen
in Megawatt [MW]
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mmm Ausbau derinstallierten Leistung
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Abbildung 25: Ausbauziele Biomasse

Im Bereich der Windenergie auf See ist der Netto-Zubau seit Juli 2020 zum Erliegen gekommen.
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Ausbauder Leistungvon Windenergieanlagen auf See
in Megawatt [MW]

30.000

2010 2012 2014 2016 2018 2020 2022 2024 2026 2028 2030

Ausbau der installierten Leistung bis Juni 2022
B Ausbau der installierten Leistung

== Ausbauziel nach WindSeeG

Abbildung 26: Ausbauziele Wind auf See

2.1.3 Eingespeiste Jahresarbeit

Die in 2021 insgesamt eingespeiste Jahresarbeit aus Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG betrug
203,4 TWh. Die eingespeiste Jahresarbeit ist um 8,4 Prozent im Vergleich zum Vorjahr (2020: 222,0 TWh) ge-
sunken. Der grofite Anteil der eingespeisten Jahresarbeit von 88,5 TWh (43,5 Prozent) wird von Windenergie-
anlagen an Land erzeugt, gefolgt von Solaranlagen mit 44,3 TWh (21,8 Prozent) und Biomasseanlagen mit
40,0 TWh (19,7 Prozent).
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Elektrizitat: Entwick lung der eingespeisten Jahresarbeit aus Anlagen mit einem
Zahlungsanspruch nach dem EEG

in TWh
222,0
1954 211,9 EEEEEEE 202,9
187,4 I
161,8 161,5
136,1 N
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021
® Wind an Land Biomasse Solar Wind auf See Wasser B Deponie-, Klar- & Grubengas

Abbildung 27: Entwicklung der eingespeisten Jahresarbeit aus Anlagen mit einem Zahlungsanspruch nach
dem EEG

Bei der eingespeisten Jahresarbeit aus Solaranlagen ist ein leichter Riickgang um 1,7 Prozent zu verzeichnen.
Die Stagnation der Menge der eingespeisten Jahresarbeit durch Solaranlagen trotz stetig ausgebauter Leistung

lasst sich durch die relativ sonnenarmen Sommermonate im Jahr 2021 erklaren3s.

Der signifikante Riickgang der Menge der eingespeisten Jahresarbeit durch Windanlagen an Land und auf See
von jeweils iber 10 Prozent lasst sich dadurch erkldren, dass das Jahr 2021 windstill war (vgl. Abbildung 25).

Der signifikante Riickgang der Menge der eingespeisten Jahresarbeit durch Gasanlagen kann nur zum Teil mit

dem Riickbau in diesem Bereich erklidren werden (vgl. Tabelle 25).

Im Gegensatz zu anderen Energietrigern ist bei der eingespeisten Leistung, die 2021 durch von Wasserkraft
gewonnen wurde, ein Zuwachs zu verzeichnen. Wahrend 2020 noch 5,0 TWh gewonnen wurden, stieg der
Wert der eingespeisten Leistung im folgenden Jahr 2021 auf 5,6 TWh - ein Wachstum um 10,8 Prozent. Er-
klarbar wird diese Entwicklung dadurch, dass 2021 erstens insgesamt ein leicht iberdurchschnittliches Jahr in
Bezug auf den Niederschlag war und zweitens mehrere Starkregenereignisse zu beobachten waren 34. Vor al-
lem in Bayern und Baden-Wiirttemberg, wo aufgrund der Hohenlage am Alpenrand bzw. Schwarzwald eine
Vielzahl der Wasserkraftwerke installiert sind, wurden hohe Niederschlagsmengen gemessen

3 Quelle: Daten entnommen aus der Veroffentlichung ,,Das Strahlungsjahr 2021 des Deutschen Wetterdienstes unter
https://www.dwd.de/DE/leistungen/solarenergie/solarenergie.html;jsessio-
nid=202DF6C959DA3A98FAA70CICE3A1B71D.livel11042?nn=16102.

34 Quelle: Pressemitteilung des Deutschen Wetterdienstes unter https://www.dwd.de/DE/presse/pressemitteilun-
gen/DE/2021/20211230_deutschlandwetter jahr2021 news.html#:~:text=Im%20Jahr%202021%20fie-
len%20rund,(791%201%2Fm%C2%B2%?20).


https://www.dwd.de/DE/leistungen/solarenergie/solarenergie.html;jsessionid=202DF6C959DA3A98FAA70C9CE3A1B71D.live11042?nn=16102
https://www.dwd.de/DE/presse/pressemitteilungen/DE/2021/20211230_deutschlandwetter_jahr2021_news.html#:~:text=Im%20Jahr%202021%20fielen%20rund,(791%20l%2Fm%C2%B2%20)
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Elektrizitdt: Eingespeiste Jahresarbeit aus Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG
nach Energietrigern

Gesamt Gesamt Zuwachs / Riickgang im
31. Dezember 2020 31. Dezember 2021 Vergleich zu 2020

in GWh in GWh in Prozent
Wasserkraft 5.048 5.592 10,8%
Gase'! 1.089 765 -29,8%
Biomasse 40.948 40.016 -2,3%
Geothermie 197 210 6,6%
Wind an Land 102.741 88.502 -13,9%
Wind auf See 26.903 24.015 -10,7%
Solar 45.030 44.252 -1,7%
Gesamt 221.956 203.352 -8,4%

[1] Deponie-, Klar- und Grubengas

Tabelle 33: Eingespeiste Jahresarbeit aus Anlagen mit Zahlungsanspruch nach dem EEG nach Energietrdgern
(jeweils zum 31. Dezember)
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Jahresmittel der Windgeschwindigkeit in 100m Hohe Gber Deutschland, sowie dem nordlichen Bereich
Deutschlands. Die Daten basieren auf der globalen atmosphanschen Reanalyse "ERA-5" des

europdischen Copernicus Klimadienstes {C3S5) und stellen den Mittelwert Giber folgende Bereiche dar:

Deutschland: ca. 60 — 1570, ca. 48°N — 55°N; nordliches Deutschland: ca. 6°0 — 150, ca. 52°N — 55N

(Quelle: DWD, Nationale Klimauberwachung, basiert auf C3S/ERA—-5: Hersbach et al_, 2020; DOI: 10.1002/qj.3803).

Abbildung 28: Jahresmittel der Windgeschwindigkeit in 100 m Hohe tiber Deutschland, sowie dem nérdlichen
Bereich Deutschlands
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Maximale Einspeisung aus Windenergie- und Solaranlagen

Die maximale Einspeisung aus Windenergie- und Solaranlagen ist im Vergleich zu den Vorjahren kaum merk-
lich angestiegen. Im Jahr 2021 trat die maximale Einspeisung aus Wind- und Solaranlagen mit 71,8 GW am 05.
Mai 2021 zwischen 13:00 und 14:00 Uhr auf. Diese Einspeisespitze ist zu 70,4 Prozent auf die Einspeisung aus
Windenergieanlagen zuriickzufiihren, 29,6 Prozent fielen auf die Einspeisung aus Solaranlagen. An diesem
Tag speisten die Windenergieanlagen bis zu 50,6 GW Leistung in das Netz. Hinzu kam eine mit 21,3 GW eine
fir die frihsommerliche Jahreszeit recht hohe Einspeisung aus den Solaranlagen.

Elektrizitat: Maximale Einspeisung
in GW

73 72
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55 56 54 54
48 48 >0 >
44
36 38 37 36 36
32 29 29 30 3
- 24I 24i 24' 26 26 28

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

aus Solaranlagen B aus Windenergieanlagen H gleichzeitig aus Windenergieanlagen
und Solaranlagen

Abbildung 29: Maximale Einspeisung

Die maximale Einspeisung ausschliefilich aus Solaranlagen im Jahr 2021 wurde am 27. April 2021 zwischen
13:00 und 14:00 Uhr gemessen. Der Wert der eingespeisten Energiemenge lag bei 36,3 GW. Zwischen Ende No-
vember und Anfang Dezember 2021 erreichten die Windenergieanlagen (solche an Land und auf See zusam-
menaddiert) die hochsten Einspeisewerte des Jahres. Der Hochstwert, der insbesondere auf das dichte Aufei-
nanderfolgen von Sturmtief ,,Christian“ und ,Daniel“ zuriickzufiihren ist, wurde am 01. Dezember 2021 zwi-
schen 20:00 und 21:00 Uhr erzielt und lag bei 54,1 GW.?* Auch im gesamten Verlauf des Jahres konnten meh-
rere Einspeisespitzen aufgrund verschiedener Sturmtiefs beobachtet werden, die teils fiir mehrere Tage zu ho-

hen Einspeisewerten fiihrten.

35 Quelle: Daten entnommen aus dem Jahresbericht des Deutschen Wetterdienstes 2021 (DWD Jahresbericht 2021) unter:
https://www.dwd.de/DE/presse/publikationen/jahresberichte_node.html.


https://www.dwd.de/DE/presse/publikationen/jahresberichte_node.html
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Elektrizitat: Maximale Einspeisungaus Windenergieanlagenim Jahr2021
in GW

54

11 |

1.Jan. 1.Feb. 1.Mrz. 1.Apr. 1.Mai. 1.Jun. 1.Jul. 1.Aug. 1.Sep. 1.0kt. 1.Nov. 1.Dez.

Quelle: Monitoringbericht 2022 von Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt

Abbildung 30: Maximale Einspeisung aus Windenergieanlagen im Jahr 2021

2.1.4 Entwicklung der Vermarktungsformen

Nach dem EEG 2012 standen den Anlagenbetreibern zum ersten Mal als Alternative zur festen Einspeisever-
glitung verschiedene Formen der Direktvermarktung zur Wahl: die Inanspruchnahme einer Marktpramie (als
zusitzliche EEG basierte Zahlung zu den Markterldsen) oder die sonstige Direktvermarktung (Verkauf des
EEG-Stroms ohne zusitzliche Inanspruchnahme einer EEG-Zahlung). Die darauffolgenden Fassungen des
EEG sehen die Direktvermarktung bzw. die Marktpramie nun als Standard-Vermarktungsform vor. Nur Anla-
gen bis zu einer Leistungsgrofie von 100 kW kénnen nach wie vor eine Einspeisevergiitung erhalten oder mit
dem Mieterstromzuschlag vergiitet werden. Die sonstige Direktvermarktung, also die Vermarktung ohne die
Inanspruchnahme einer Zahlung nach dem EEG, bleibt ebenfalls moglich.

Im Jahr 2021 erhielten 79 Prozent der eingespeisten Jahresarbeit die Zahlungen nach dem EEG in Form der
Marktprimie. Bei Windenergieanlagen auf See waren es 100 Prozent, auch bei Windenergie an Land und Ge-
othermie jeweils deutlich iber 90%. Der Anteil der eingespeisten Jahresarbeit von Solaranlagen mit Marktpra-

mie ist mit 36 Prozent (2020: 34 Prozent) weiterhin vergleichsweise gering, steigt jedoch stetig an.

Der Anteil der sonstigen Direktvermarktung ist im Jahr 2021 das erste Mal auf iiber 2 Prozent gestiegen. Insbe-
sondere im Bereich der Gase ist dieser Anteil auffillig gestiegen, aber auch bei Wind, Solar und Wasserkraft.
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Dies ist bei Wind und Wasserkraft insbesondere auf die Anlagen zuriickzufiihren, denen nach 20 Jahren For-
derung nun keine Zahlungen nach dem EEG mehr zustehen, bei der Solarenergie dagegen auf neugebaute o-

der vorzeitig aus der EEG-Foérderung gewechselte Solar-Anlagen.

Elektrizitat: Anteil der Vermarktungsformen an dereingespeisten
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Abbildung 31: Anteil der Vermarktungsformen an der eingespeisten Jahresarbeit

Elektrizitat: Eingespeiste Jahresarbeit nach Vermarktungsform und Energietrager fiir
das Jahr 2021

. alle Einspeisevergiitung Marktprimie . Sonstige

in GWh Direktvermarktung

in GWh Anteil in in GWh Anteil in in GWh Anteil in

Prozent Prozent Prozent
Wasserkraft 5.592 2.060 37% 3.281 59% 251 4%
Gase” 765 91 12% 582 76% 91 12%
Biomasse 39.525 5.576 14% 33.858 86% 582 1%
Geothermie 210 9 5% 201 95% - 0%
Wind an Land 88.502 2.680 3% 83.055 94% 2.767 3%
Wind auf See 24.015 - 0% 24.015 100% - 0%
Solar 44.252 27.881 63% 15.714 36% 656 1%
Gesamt 202.861 38.298 19% 160.706 79% 4.348 2%

[1] Deponie-, Klar- und Grubengas

Tabelle 34: Eingespeiste Jahresarbeit nach Vermarktungsform und Energietrager
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2.2 Entwicklung der Zahlungen nach dem EEG

Die Zahlungen fiir in das 6ffentliche Elektrizititsversorgungsnetz eingespeiste EEG-Strommengen erfolgen
durch die Anschlussnetzbetreiber nach den im EEG festgelegten technologiespezifischen Zahlungsanspriichen
(anzulegender Wert). Die Zahlungen werden in der Regel beginnend mit dem laufenden Jahr der Inbetrieb-
nahme fir eine Dauer von 20 Jahren gewéhrt.

Im Jahr 2021 wurden insgesamt 19,7 Mrd. Euro von den Anschlussnetzbetreibern an die Anlagenbetreiber aus-
gezahlt. Darin enthalten sind einerseits die Zahlungen an Anlagenbetreiber, die ihren Strom durch die Uber-
tragungsnetzbetreiber vermarkten lassen (Einspeisevergiitung). Andererseits beinhaltet dieser Betrag auch die
Pramienzahlungen an Anlagenbetreiber, die ihren Strom selbst vermarkten (,Marktprimie®). Die Anlagenbe-
treiber die ihren Strom selber vermarkten, bekommen fiir diesen Strom im Grundsatz den nach dem EEG je-
weils vorgegebenen anzulegenden Wert. Die Marktpramie deckt dabei den Anteil bis zum anzulegenden Wert
ab, den Anlagenbetreiber nicht durch die Vermarktung erwirtschaften konnten.

Insgesamt sind die Zahlungen im Jahr 2021 im Vergleich zum vorherigen Jahr um 34,1 Prozent gesunken. Dies
ist auf die hohen Strompreise im Jahr 2021 zurtickzufiihren (vgl. Kapitel A 1.5). Die Anlagenbetreiber konnten
durch die Vermarktung des Stroms teilweise sogar Erldse iiber den anzulegenden Wert hinaus erwirtschaften.
Dadurch ist der Anteil, der durch die Netzbetreiber als Marktpramie gezahlt werden musste stark zurtickge-
gangen. Wihrend im Jahr 2020 Anlagenbetreiber, die einen Anspruch auf Marktpramie haben, den grofieren
Anteil der Zahlungen erhalten haben (Einspeiseverglitung: 37,5 Prozent, Marktpramie: 62,5 Prozent), liegt die-
ser Anteil im Jahr 2021 nur noch bei 8,2 Prozent. Die wesentlichen Anteile der Zahlungen entfielen auf Solar-
anlagen (9,9 Mrd. Euro) und Biomasseanlagen (4,8 Mrd. Euro).

Elektrizitat: Zahlungen nach Energietragern

Gesamt Gesamt Zuwachs / Riickgang im
31. Dezember 2020 31. Dezember 2021 Vergleich zu 2020
in Mio. Euro in Mio. Euro in Prozent
Wasserkraft 386 302 -21,8%
Gase” 51 12 -76,5%
Biomasse'” 6.984 4788 -31,4%
Geothermie 43 32 -25,9%
Wind an Land 6.674 2.334 -65,0%
Wind auf See 4.246 2.259 -46,8%
Solar 11.456 9.926 -13,4%
Gesamt 29.841 19.652 -34,1%

[1] Deponie-, Klar- und Grubengas
[2] inklusive der Férderung der Flexibilitat

Tabelle 35: Zahlungen nach dem EEG nach Energietrigern (jeweils zum 31. Dezember)

Auch bei den einzelnen Energietrigern, kann man erkennen, dass bei Energietrigern (Wind an Land und
Wind auf See), die sich Giberwiegend in der Direktvermarktung befinden, ein klarer Riickgang der Zahlungen
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zu verzeichnen ist. Hingegen ist bei Energietridgern bei denen ein Grofiteil noch die Einspeisevergiitung erhilt
(Solar), der Riickgang geringer.

Elektrizitat: Entwicklung der Zahlungen nachdem EEGnach
Energietrager

in Mrd. Euro 29,8

260 276
24,2 24,3 ’ 57—

21,4 ——
19,1 196 19,7
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N N N —
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Solar Biomasse[1] B Wind an Land Wind auf See Wasser B Deponie-, Klar- & Grubengas

[1]inklusive der Férderung der Flexibilitat

Abbildung 32: Entwicklung der Zahlungen nach dem EEG nach Energietragern

Im Jahr 2021 haben die Anlagenbetreiber Erneuerbarer Energien durchschnittlich 9,7 ct/kWh an Zahlungen
aus dem EEG?* erhalten. Dieser Riickgang ist ebenfalls, wie oben beschrieben auf die hohen Strompreise zu-

rickzufihren.

Zusétzlich muss man berticksichtigen, dass die Zahlungen fiir die unterschiedlichen Energietriger stark von-
einander abweichen. Beispielsweise erhielten Betreiber von Solaranlagen im Jahr 2021 durchschnittlich

22,4 ct/kWh, wihrend Betreiber von Windenergieanlagen an Land durchschnittlich 2,6 ct/kWh erhielten. In
diesen Durchschnittswerten sind sowohl die Bestandsanlagen mit sehr hohen Zahlungen nach dem EEG als
auch neue Anlagen enthalten, die deutlich geringere Zahlungen nach dem EEG beziehen.

36 Die durchschnittlichen Zahlungen nach dem EEG ergeben sich aus der Division der gesamten Zahlungen nach dem EEG durch die

gesamte eingespeiste Jahresarbeit des jeweiligen Jahres.
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Elektrizitat: Entwicklung der durchschnittlichen Zahlungen
nachdem EEG
in ct/kWh
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Abbildung 33: Entwicklung der durchschnittlichen Zahlungen nach dem EEG

Elektrizitat: Durchschnittlichen Zahlungen je Energietragerin 2021
in ct/kWh

22,4

Wasser Deponie-, Biomasse Geothermie Wind an Land Wind auf See Solar
Klar-
& Grubengas

Abbildung 34: Durchschnittliche Zahlungen je Energietrager
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2.2.1 Entwicklung der EEG-Umlage
Die Zahlungen nach dem EEG wurden von 2008 bis 2022 {iberwiegend tiber die Erhebung der EEG-Umlage

refinanziert.

Die EEG-Umlage fiir das erste Halbjahr 2022 lag bei 3,72 ct/kWh und damit um fast 43 Prozent geringer als im
Vorjahr (6,5 ct/kWh). Eine Umlage von unter 4 ct/kWh wurde zuletzt 2012 erhoben.

Hauptgrund fiir den starken Riickgang der EEG-Umlage 2022 sind die deutlich gestiegenen Borsenstrom-
preise. Die hierdurch steigenden Vermarktungserlose fiir den erneuerbaren Strom reduzieren den Férderbe-
darf erheblich. Wie im vergangenen Jahr wird die Umlage 2022 zusitzlich durch einen Bundeszuschuss ge-
senkt, der sich aus Einnahmen aus der nationalen CO2-Bepreisung finanziert. Fiir das zweite Halbjahr 2022
wurde die EEG-Umlage durch eine Neuregelung im EEG auf null festgelegt. Ab 2023 wird keine EEG-Umlage

mehr erhoben.

Elektrizitat: Entwicklungder EEG-Umlage
in ct/kWh

3,533,59 3,72
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Abbildung 35: Entwicklung der EEG-Umlage
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2.3 Ausschreibungen

Betreiber von neu zu errichtenden Anlagen der erneuerbaren
Technologien Wind an Land, Wind auf See, Solar und Biomasse
miissen im Rahmen eines Ausschreibungsverfahren einen Zu-
schlag erhalten, um Anspruch auf eine Zahlung nach dem EEG
zu bekommen

Grundsatzlich erhalten die eingereichten Gebote den Zuschlag

zu dem im Gebot angegebenen Gebotswert (Gebotspreisverfah-

ren = ,pay as bid“). Ausnahmen werden nur fiir Gebote von Biir-

gerenergiegesellschaften bei den Ausschreibungen fiir Wind-
energie an Land und bestehenden Biomassenanlagen mit einer installierten Leistung von unter 150 Kilo-
watt gemacht. Deren Zuschlagsh6he wird im sogenannten Einheitspreisverfahren (,uniform-pricing®) er-
mittelt: Entscheidend fiir die Ermittlung des anzulegenden Werts ist der Gebotswert des jeweils hochsten

bezuschlagten Gebots.

Erteilte Zuschldge erloschen jeweils nach bestimmten Fristen, deren Dauer abhédngig vom Energietréger ist.
Werden die Anlagen innerhalb der Frist nicht in Betrieb genommen, miissen die Bieter eine Strafzahlung

leisten.

Neben technologiespezifischen Ausschreibungen, jeweils fiir Windenergie an Land, Windenergie auf See,
Solar und Biomasse, wurde im Jahr 2020 die erste Innovationsausschreibung durchgefithrt. Mit dem EEG
2021 wurden die technologietibergreifenden Ausschreibungen fiir Wind an Land und Solar abgeschafft.
Neu eingefiihrt wurden Ausschreibungen fiir Solar-Aufdach-Anlagen (Solaranlagen des zweiten Segments)

und Biomethananlagen.

Im Zeitraum Januar 2021 bis Oktober 2022 wurden 30 Ausschreibungsrunden mit den folgenden Ergebnissen

durchgefihrt:
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Elektrizitdt: Durchgefiihrte technologiespezifische Ausschreibungsrunden fiir Solar
und Wind an Land 2021 - 2022

Technologie Gebotstermine Zuschlagswert (ct/kWh)*
01.03.2021 5,03

01.06.2021 5,00

Solar (Erstes Segment) 01.11.2021 5,00
01.03.2022 5,19

01.06.2022 5,51

01.06.2021 6,88

Solar (Zweites 01.12.2021 7,43
Segment) 01.04.2022 8,53
01.08.2022 8,84

01.02.2021 6,00

01.05.2021 591

Wind an Land 01.09.2021 5,79
01.02.2022 5,76

01.05.2022 5,85

01.09.2022 5,84

*Mengengewichteter durchschnittlicher Zuschlagswert (gleitende Marktpramie); bei Solar erstes Segment wird fiir 2021 der
Zuschlagswert vor Eingang der Zweitsicherheiten herangezogen.

Tabelle 36: Durchgefithrte Ausschreibungen in 2021 und 2022 fiir die Energietrdger Solar und Windenergie an
Land mit gleitender Marktpramie

Elektrizitat: Weitere durchgefiihrte Ausschreibungsrunden 2021 - 2022 mit
gleitender Marktpramie

Technologie Gebotstermine Zuschlagswert (ct/kWh)*
01.03.2021 17,02
01.09.2021 17,48
Biomasse
01.03.2022 15,75
01.09.2021 17,48
01.12.2021 17,84
Biomethan
01.10.2022 18,71

*Mengengewichteter durchschnittlicher Zuschlagswert. Die Férderung wird bei diesen Ausschreibungen sowie bei Wind und
Solar als gleitende Marktpramie unter Beriicksichtigung der Bérsenpreise ausgezahlt

Tabelle 37: Durchgefiihrte Ausschreibungen 2021 und 2022 fiir Biomasse und Biomethan mit gleitender

Marktprimie
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Elektrizitat: Weitere durchgefiihrte Ausschreibungsrunden 2021 - 2022 mit fixer
Marktpramie

Technologie Gebotstermine Zuschlagswert (ct/kWh)*
01.06.2021 5,64

KWK 01.12.2021 6,11
01.06.2022 5,87
01.06.2021 11,57

Innovative KWK Systeme 01.12.2021 11,37
01.06.2022 11,74
01.04.2021 4,29

Innovationausschreibung:

e . 01.08.2021 4,55

Anlagenkombinationen

01.04.2022 5,42

*Mengengewichteter durchschnittlicher Zuschlagswert. Die Forderung bei diesen Ausschreibungen wird als fixe Marktpramie ohne
Berlicksichtigung der Bérsenpreise ausgezahlt.

Tabelle 38: Durchgefiihrte Ausschreibungen 2021 und 2022 fiir KWK-Anlagen, Innovative KWK Systeme und

Anlagenkombinationen mit fixer Marktpramie.

Die Werte der Tabelle 32 und 33 sind nicht mit denen der Tabelle 34 vergleichbar. In Tabelle 32 und 33 wird
jeweils eine gleitende Marktpramie abgebildet, die einen Abzug potentieller Erlése an der Stromborse beinhal-
tet. Die Werte der Tabelle 34 zeigen fixe Marktpramien, die zusétzlich zu sonstigen Erlésen an den Anlagenbe-

treiber ausgezahlt werden.

2.3.1 Ausschreibungen fiir Solaranlagen

Nach dem Pilotausschreibungsverfahren fir Freiflichenanlagen in den Jahren 2015 bis 2016, werden seit Jah-
resbeginn 2017 Ausschreibungen fiir alle Solarfreiflichenanlagen mit einer installierten Leistung gréfer 750
Kilowatt durchgefiihrt. Gebote fiir Projekte auf Griinland- oder Ackerflichen in benachteiligten Gebieten sind
zuléssig, sofern die einzelnen Bundesldander dies per Verordnung erlauben (bislang Baden-Wiirttemberg, Bay-
ern, Hessen, Niedersachsen, Rheinland-Pfalz, Saarland, Sachsen und Sachsen-Anhalt). Im Jahr 2021 wurden
bei drei Ausschreibungsterminen insgesamt 1.637 MW ausgeschrieben. Es wurden 1.645 MW bezuschlagt, ver-
teilt auf 331 Solarprojekte (Gebote).

Im Jahr 2022 werden in drei Gebotsterminen 3.434 MW ausgeschrieben, wobei sich das Volumen fiir den Ge-
botstermin im November aufgrund von gesetzlichen Bestimmungen noch veriandern kann. In den Gebots-
runden Mérz und Juni konnten 1.779 MW, verteilt auf 310 Solarprojekte bezuschlagt werden. Im Juni 2022
war das Ausschreibungsvolumen erstmalig seit Einfihrung der Solarausschreibung unterzeichnet. Haupt-
grund konnte die anndhernde Verdopplung des Ausschreibungsvolumens (2021: 1.637 MW; 2022: 3.434 MW)

sein.

Seit dem Jahr 2021 diirfen bei den Ausschreibungen fiir Solaranlagen des ersten Segments ausschlieRlich Bie-

ter teilnehmen, die Solaranlagen auf Freiflichen oder sonstigen baulichen Anlagen, die weder Gebdude noch
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Larmschutzwinde sind, errichten wollen. In den ersten beiden Ausschreibungsterminen im Jahr 2021 lagen
die Zuschlagswerte mit 5,03 ct/kWh (Mérz 2021) und 5,00 ct/kWh (Juni und November 2021) ebenfalls im un-
teren 5 ct-Bereich. In der ersten Jahreshilfte 2022 sind die durchschnittlichen, mengengewichteten Zuschlags-
werte wieder leicht angestiegen und lagen bei 5,19 ct/kWh (Mérz 2022) und 5,51 ct/kWh (Juni 2022). Die
néchste Ausschreibungsrunde findet im November 2022 statt.

Elektrizitdt: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des ersten Segments 2021

Marz Juni Nov.
Ausgeschriebene Menge (MW) 617 510 510
Eingereichte Gebote 288 242 232
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 1504 1130 986
Zuschlage* 103 95 133
Zuschlagsmenge (MW)* 620 513 512
Gebotsausschlisse 6 11 10
Gebotsausschlussmenge (MW) 38 36 32
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 5,90 5,90 5,90
(Dcij/ric\jrc]l;n’ mengengew. Zuschlagswert 503 5.00 5.00
Zit(;i:/ic/g;;er Gebotswert (mit Zuschlag) 469 4,69 457
Hochster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 5,18 5,09 5,20

*Vor Eingang der Zweitsicherheit.

Tabelle 39: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des ersten Segments 2021
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Elektrizitdt: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des ersten Segments 2022

Marz Juni Nov.
Ausgeschriebene Menge (MW) 1108 1126 1200*
Eingereichte Gebote 209 116 n.v.
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 1116 714 n.v.
Zuschlage 201 109 n.v.
Zuschlagsmenge (MW) 1084 696 n.v.
Gebotsausschlisse 8 6 n.v.
Gebotsausschlussmenge (MW) 32 17 n.v.
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 5,57 5,70 n.v.
([i:/rﬁ\f;;:}?n mengengew. Zuschlagswert 519 551 -
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 4,05 4,87 n.v.
Hochster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 5,55 5,69 n.v.

*Das tatsdchlich ausgeschriebene Volumen kann sich auf Grundlage der gesetzlichen Bestimmungen noch verandern

Tabelle 40: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des ersten Segments 2022

Die Fristen fiir die Realisierungen der Zuschlige liegen zwischen 18 und 24 Monaten. Aus den vergangenen 33
Solarrunden (inkl. FFAV und GEEV) sind zusétzlich zu den sechs abgeschlossenen Runden der Ausschreibung
nach der Freiflichenausschreibungsverordnung (FFAV), die Realisierungsfristen fir die ersten zwolf Solaraus-
schreibungsrunden nach dem EEG bzw. nach der Grenziiberschreitende-Erneuerbare-Energien-Verordnung
(GEEV) abgelaufen. Diese weisen grundsitzlich hohe Realisierungsquoten (Tabelle 37) auf, was als Erfolg zu
werten ist. Lediglich die niedrigen Realisierungsraten von 35 Prozent, 44 Prozent und 55 Prozent fiir die abge-
schlossenen Runden im Oktober 2017, Februar 2018 und Oktober 2018 weichen von diesem Erfolgstrend ab.
Wesentlicher Grund hierfiir war die fehlende Realisierung anteilsmafiig grofierer Solarprojekte. Aufgrund der
Corona-Pandemie wurden die Realisierungsfristen fir alle Zuschlige, die vor dem 1. Mirz 2020 erteilt wurden
und deren Realisierungsfristen bei Inkrafttreten der Anderung noch nicht abgelaufen waren, um sechs Mo-
nate verlangert. Fiir alle weiteren Ausschreibungsrunden ab Dezember 2019 laufen die Realisierungsfristen
daher noch.
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Elektrizitdt: Realisierungsraten fiir Solaranlagen aus den Solarausschreibungen des ersten
Segments mit abgelaufenen Realisierungsfristen

Gebotstermin Realisie.i;u;gsstand Frist(;t;;:::leut :i(;:)i:ta)hme Ausschreibungs-grundlage
15.04.2015 99 06.05.2017 FFAV
01.08.2015 90 20.08.2017 FFAV
01.12.2015 92 18.12.2017 FFAV
01.04.2016 100 18.04.2018 FFAV
01.08.2016 96 12.08.2018 FFAV
01.12.2016 73 15.12.2018 FFAV
01.11.2016 99 05.12.2018 GEEV
01.02.2017 99 15.02.2019 EEG
01.06.2017 97 21.06.2019 EEG
01.10.2017 35 23.10.2019 EEG
01.02.2018 44 27.02.2020 EEG
01.06.2018 83 21.12.2020 EEG
01.10.2018 55 26.04.2021 EEG
01.02.2019 91 22.10.2021 EEG
01.03.2019 94 06.12.2021 EEG
01.06.2019 93 28.02.2022 EEG
01.10.2019 83 27.06.2022 EEG
01.12.2019 89 22.09.2022 EEG

Quelle: Monitoringbericht 2022 von Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt

Tabelle 41: Realisierungsraten bei Solarausschreibungen des ersten Segments

Wie in der nachfolgenden Abbildung dargestellt, ist der Anteil Bayerns an der Zuschlagsmenge im Rahmen
der Solarausschreibungen in den Jahren 2021 und 2022 auf iiber 50 Prozent angestiegen, was nicht zuletzt mit
der Anpassung der bayrischen Offnungsverordnung fiir Solaranlagen in benachteiligten Gebieten von 70 auf
200 Zuschlédge pro Kalenderjahr zusammenhéangt.
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Regionale Verteilungderjihrlichen Zuschlagsmenge*
in den Ausschreibungen fiir Solaranlagen 2021/2022**
in MW (AnzahlZuschlage)

837(174)
Bayern 887(170)
Brandenburg
Mecklenburg-Vorpommern 89 (14)
71(20
Sachsen-Anhalt 508)(22) Zuschlagsmenge 2021/2022:

1.645 MW/ 1.779 MW

Schleswig-Holstein 112(15)

143 (13) AnzahlZuschlige:
. 331/310
Thiiringen
Saarland
Sachsen

Rheinland-Pfalz
Nordrhein-Westfalen
Hessen
Niedersachsen

Baden-Wiirttemberg

m 2021

* Zuschlagsmengenach Zuschlagserteilung,d.h. vor Eingang der Zweitsicherheit (2021)

** Werte bis zum Gebotstermin Juni 2022 beriicksichtigt 2022

Abbildung 36: Regionale Verteilung der jahrlichen Zuschlagsmenge bei EEG-Solarfreiflichenausschreibungen
2021/2022

2.3.2 Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land

Seit Beginn des Jahres 2017 wird die Zahlungshohe fiir Windenergieanlagen an Land ebenfalls durch Aus-
schreibungen ermittelt. An diesen missen sich alle Windenergieanlagen an Land beteiligen, die eine instal-
lierte Leistung von mindestens 751 Kilowatt haben. Geboten wird auf den anzulegenden Wert einer Anlage, an
einem definierten 100 Prozent-Referenzstandort; die tatsdchlichen Zahlungen kénnen hiervon abweichen.

Im Jahr 2021 wurden 4.235 MW ausgeschrieben, die auf drei Ausschreibungstermine aufgeteilt waren. Zwei
von drei Terminen waren 2021 unterzeichnet. Mit einem Zuschlagsvolumen von 3.295 MW wurde der ange-
strebte Ausbaupfad nicht erreicht. Lediglich der letzte Termin im September war leicht iberzeichnet (nachfol-
gende Tabelle). Flr das Jahr 2022 werden, auf vier Termine verteilt, 5.158 MW ausgeschrieben. Das Jahr 2022
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begann im Februar mit einer leichten Uberzeichnung. Dieser folgten im Mai und September zwei deutliche
Unterzeichnungen (Tabelle 39). Im Dezember wird ein Nachholtermin mit einem Ausschreibungsvolumen
von 1.190 MW stattfinden.

Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land 2021

Feb. Mai Sep.
Ausgeschriebene Menge (MW) 1.500 1.243 1.492
Eingereichte Gebote 91 137 210
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 719 1.161 1.824
Zuschlage 89 127 166
Zuschlagsmenge (MW) 691 1.110 1.494
Gebotsausschlisse 2 10 6
Gebotsausschlisse in MW 27 51 34
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 6,00 6,00 6,00
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 6,00 5,91 5,79
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 5,15 5,68 5,20
Héchster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 6,00 6,00 5,92

Tabelle 42: Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land 2021
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Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land 2022

Feb. Mai Sep. Dez.*
Ausgeschriebene Menge (MW) 1.328 1.320 1.320 1.190
Eingereichte Gebote 147 116 87 n.v.
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 1.356 947 773 n.v.
Zuschlage 141 114 87 n.v.
Zuschlagsmenge (MW) 1.332 931 773 n.v.
Gebotsausschlisse 6 2 0 n.v.
Gebotsausschlisse in MW 24 16 0 n.v.
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 5,88 5,88 5,88 5,88
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 5,76 5,85 5,84 n.v.
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 4,77 5,44 5,76 n.v.
Héchster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 5,88 5,88 5,88 n.v.

*Das tatsdchlich ausgeschriebene Volumen kann sich auf Grundlage der gesetzlichen Bestimmungen noch verandern

Tabelle 43: Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land 2022

Die Fristen fiir die Realisierungen der Zuschlige liegen zwischen 24 und 54 Monaten. Aus den vergangenen 26
Gebotsrunden sind die Realisierungsfristen fiir 11 Runden abgelaufen. Grundsatzlich weisen diese ab dem Jahr
2018 hohe Realisierungsquoten auf. Ausnahmen zeigen sich eindeutig bei den Ausschreibungsrunden aus dem
Jahr 2017, da bei diesen fiir Biirgerenergiegenossenschaften eine Teilnahme ohne BImSchG- Genehmigung
moglich war und deswegen Projekte mit einem geringeren Planungsstand teilnahmen (Tabelle 40). Aufgrund
der Corona-Pandemie wurden die Realisierungsfristen fir alle Zuschlige, die vor dem 1. Mérz 2020 erteilt
wurden und deren Realisierungsfristen bei Inkrafttreten der Anderung noch nicht abgelaufen waren, um
sechs Monate verlangert. Fiir alle weiteren Ausschreibungsrunden ab September 2019 laufen die Realisie-

rungsfristen daher noch.
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Elektrizitat: Realisierungsraten fiir Windanlagen aus den Windausschreibungen mit
abgelaufenen Realisierungsfristen

Frist zur Inbetriebnahme

Gebotstermin Realisierungsstand in% (Ausschlussfrist)
01.05.2017 32 26.05.2022
01.08.2017 6 22.08.2022
01.11.2017 1 29.11.2022
01.02.2018 62 01.03.2021
01.05.2018 82 25.05.2021
01.08.2018 93 24.08.2021
01.10.2018 81 26.10.2021
01.02.2019 91 23.08.2021
01.05.2019 86 22.11.2021
01.08.2019 97 16.02.2022
01.09.2019 95 19.09.2022

Tabelle 44: Realisierungsraten bei Windausschreibungen

Regional betrachtet konzentrierten sich im Jahr 2021 74 Prozent der Zuschlagsmenge auf die vier Bundeslin-
der Schleswig-Holstein (26 Prozent), Niedersachsen (17 Prozent), Nordrhein-Westfahlen (17 Prozent) und
Brandenburg (14 Prozent). Auch im Jahr 2022 konzentrierten sich bis zum Redaktionsschluss 76 Prozent der
Zuschlagsmenge auf diese Bundesldnder: Schleswig-Holstein (22 Prozent), Niedersachsen (23 Prozent), Nord-
rhein-Westfahlen (20 Prozent) und Brandenburg (11 Prozent).
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Elektrizitit: Verteilung der Gebote und Zuschldge fiir Windenergieanlagen an Land auf die
Bundeslinder 2021 - 2022*

Anzahl der Gebote  Gebotene Leistung in kW  Anzahl der Zuschlige Bezuschlagte Leistung in

kW
Bundesland 2021 2022 2021 2022 2021 2022 2021 2022
Baden-Wiirtt. 5 6 58.200 53.960 4 6 54.000 53.960
Bayern 8 3 68.000 20.800 6 3 51.400 20.800
Brandenburg 63 37 531.060 330.100 50 37 459.110 330.100
Bremen 1 0 3.600 0 1 0 3.600 0
Hessen 16 12 206.480 206.840 15 12 171.980 206.840
Meckl.-Vorp. 13 11 157.200 95.100 13 11 157.200 95.100
Niedersachsen 52 72 593.800 711.540 49 72 574.400 711.540
Nordr.-Westf. 109 67 707.740 615.399 90 63 553.290 599.899
Rheinl.-Pfalz 21 7 157.800 66.600 20 7 152.200 66.600
Saarland 2 4 17.850 28.760 1 4 3.450 28.760
Sachsen 10 10 48.400 51.400 5 10 23.300 51.400
Sachsen-Anh. 12 25 136.100 143.850 11 25 123.500 143.850
Schl.-Holstein 107 87 895.300 687.250 100 83 869.850 662.450
Thiringen 19 9 122.500 64.400 17 9 98.500 64.400
Summe 438 350 3.704.030 3.075.999 382 342 3.295.780 3.035.699

*Ausschreibungsrunden Februar, Mai und September 2022

Tabelle 45: Verteilung der Gebote und Zuschlédge auf die Bundesldnder

2.3.3 Weitere Ausschreibungen (Wind auf See, Biomasse, Innovationsausschreibungen, Solaranlagen des zwei-
ten Segments und Biomethan)

Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen auf See

Zum Gebotstermin 1. September 2022 fand - nach der letztjahrigen Ausschreibung fiir Windenergieanlagen
auf See - eine weitere Ausschreibung einer durch das Bundesamt fiir Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH)
voruntersuchten Fldche statt. Die Untersuchung im Auftrag der Bundesnetzagentur umfasst u. a. den Bau-
grund und die Meeresumwelt. Mit dem Zuschlag einher geht der Anspruch auf einen - vom Stromverbrau-
cher Gber die Offshore-Netzumlage finanzierten — Netzanschluss und die Moglichkeit, den Offshore-Wind-
park iiber 25 Jahre zu betreiben. Dazu erhilt der Inhaber des Zuschlags das Recht, beim zustiandigen BSH die
Planfeststellung fiir die Bebauung der Flichen mit einem Offshore-Windpark zu beantragen.

Gegenstand der Ausschreibung war die voruntersuchte Fliche N-7.2 in der Nordsee mit einem Ausschrei-
bungsvolumen von 980 MW. Der Offshore-Windpark soll im Jahr 2027 in Betrieb gehen.

Fiir die Fliche N-7.2 wurden mehrere Gebote abgegeben. Bezuschlagt wurde die Bieterin RWE Renewables
Offshore HoldCo Four GmbH mit einem Zuschlagswert von 0 Cent/kWh. Die Vattenfall Atlantis 1 und Global
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Tech 2 Offshore Wind GmbH hat ein Eintrittsrecht, da sie dort urspriinglich einmal einen Offshore-Windpark
geplant hatte. Sie hat ihr Recht, in den Zuschlag einzutreten, fristgerecht zum 15.09.2022 ausgeiibt.

Die niachsten Offshore-Windenergieausschreibungen finden geméif: novelliertem WindSeeG, welches zum
01.01.2023 in Kraft tritt, zum 01.06.2023 und 01.08.2023 statt. Gemaf? den gesteigerten Ausbauzielen fiir Wind-
energieanlagen auf See von mindestens 30 GW bis 2030 sieht das neue WindSeeG wesentlich héhere Aus-
schreibungsmengen als bisher vor, die die Bundesnetzagentur ab 2023 iiber ein neues Ausschreibungsdesign
vergibt. So werden neben vom BSH voruntersuchten Flachen auch nicht voruntersuchte Flichen ausgeschrie-
ben. Allein in den Jahren 2023 und 2024 werden Flichen mit einer Leistung von etwa 16 GW ausgeschrieben.

Elektrizitdt: Ausschreibungen Windenergie auf See; Gebotstermin 1.

September 2021 & 2022

2021 2022
Bezeichnung der Fliche N-3.7 N-3.8 0-1.3 N-7.2
Ausgeschriebene Menge
(MW) 225 433 300 980
Zuschlagsmenge (MW) 225 433 300 225
Zulassiger Hochstwert
fur Gebote (ct/kWh) 7,30 7,30 7,30 6,40
Zuschlagswert (ct/kWh) 0,00 0,00 0,00 0,00
Verlosung nein ja ja nein
Eintrittsrecht nein ja ja ja
Offshore- NOR-3-3 NOR-3-3 OST-1-4 NOR-7-2
Anbindungsleitung

Tabelle 46: Ausschreibungsverfahren fiir Windenergie auf See

Ausschreibungen fiir Biomasseanlagen

Seit Einfithrung des Ausschreibungsverfahrens fiir Biomasseanlagen 2017 hat die Bundesnetzagentur zehn
Ausschreibungsrunden durchgefiihrt. Pro Jahr werden zwei Ausschreibungsrunden durchgefiihrt. Seit dem
Jahr 2021 finden die Ausschreibungsrunden im Mérz und September statt. Grundsétzlich werden seit 2021 pro
Jahr 600 MW ausgeschrieben, die aufgrund des gesetzlichen Anpassungsmechanismus verringert bzw. erhéht

werden. Im Jahr 2021 wurden somit insgesamt 575 MW ausgeschrieben.

Eine Besonderheit des Verfahrens ist, dass auch bereits in Betrieb genommene Anlagen an der Ausschreibung
teilnehmen kénnen, wenn die restliche Dauer ihres Zahlungsanspruches nach dem EEG weniger als acht Jahre

betragt.
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Bislang waren alle Ausschreibungstermine seit Einfithrung der Biomasseausschreibungen durch eine deutli-
che Unterzeichnung gekennzeichnet. Dieser Trend setzte sich auch in 2021 und 2022 fort. Der durchschnittli-
che mengengewichtete Zuschlagswert aller Gebote lag 2021 bei 17,25 ct/kWh und in 2022 bei 15,75 ct/kWh.
Fiir Neuanlagen ergab sich 2021 ein mittlerer Zuschlagswert von 15,59 ct/kWh und in 2022 von 15,66 ct/kWh.
Bestandsanlagen mit einer installierten Leistung grofRer als 150 kW haben 2021 im Mittel einen Zuschlagswert
von 18,75 ct/kWh und in 2022 von 16,83 ct/kWh erhalten. Bestandsanlagen mit einer installierten Leistung
kleiner oder gleich 150 kW haben 2021 im Mittel einen Zuschlagswert von 18,07 ct/kWh und in 2022 von
18,50 ct/ kWh erhalten. Unabhingig vom Zuschlagswert ist der anzulegende Wert fir Bestandsanlagen der
Hohe nach auf den Durchschnitt der drei dem Gebotstermin vorangegangen Jahre begrenzt.

Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Biomasse 2021

1. Marz 2021 1. September 2021
Neue Bestehende Bestehende Neue Bestehende Bestehende

Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen

2150 kW <150 kW > 150 kW 2150 kW <150 kW >150 kW
Ausgeschriebene

300 275

Menge (MW)
Eingereichte Gebote 7 8 45 7 10 83
Eingereichte
Gebotsmenge (MW) 14 0,6 29 21 0,9 65
Zuschlage 5 5 28 7 7 59
Zuschlagsmenge (MW) 12 0,5 21 21 0,6 48
Gebotsausschliisse 0 2 6 0 0 6
Gebotsausschluss
menge (MW) 0 0,09 3 0 0 4,7
Zuldssiger Hochstwert
(ct/kWh) 16,40 18,40 18,40 16,40 18,40 18,40
Durchschn.,
Mengengew. 15,09 18,79 18,09 14,72 16,73 14,68
Zuschlagswert
(ct/kWh)

Tabelle 47: Ausschreibungen Biomasse 2021
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Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Biomasse 2022

1. Mdrz 2022 1. September 2022
Neue Bestehende Bestehende Neue Bestehende Bestehende
Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen Anlagen
2150 kW <150 kW >150 kW 2150 kW <150 kW >150 kW
Ausgeschriebene
275 300

Menge (MW)
Eingereichte Gebote 5 8 63 12 1 87
Eingereichte
Gebotsmenge (MW) 15 0,8 66 23 0,05 78
Zuschlage 5 7 45 7 1 61
Zuschlagsmenge (MW) 15 0,7 53 19 0,05 59
Gebotsausschliisse 0 1 0 3 0 8
Gebotsausschluss-
menge (MW) 0 0,05 0 2,3 0 6
Zul3ssiger Hochstwert
(ct/kWh) 16,24 18,22 18,22 16,24 18,22 18,22
Durchschn.,
Mengengew. 15,09 18,79 18,09 15,54 17,90 17,84
Zuschlagswert
(ct/kWh)

Tabelle 48: Ausschreibungen Biomasse 2022

Die Fristen fiir die Realisierungen der Zuschlige liegen zwischen 24 und 30 Monaten. Aus den vergangenen 10

Biomasserunden sind die Realisierungsfristen fiir 3 Runden abgelaufen. Diese weisen durchweg hohe Realisie-

rungsquoten (nachfolgende Tabelle) auf. Aufgrund der Corona-Pandemie wurden die Realisierungsfristen fir

alle Zuschlége, die vor dem 1. Mirz 2020 erteilt wurden und deren Realisierungsfristen bei Inkrafttreten der

Anderung noch nicht abgelaufen waren, um sechs Monate verlangert. Fiir alle weiteren Ausschreibungsrun-

den ab April 2019 laufen die Realisierungsfristen daher noch.



BUNDESNETZAGENTUR | BUNDESKARTELLAMT | 127

Elektrizitat: Realisierungsraten fiir Biomasseanlagen aus den Biomasseausschreibungen mit
abgelaufenen Realisierungsfristen

Frist zur Inbetriebnahme

Gebotstermin Realisierungsstand in% (Ausschlussfrist)
01.09.2017 90 25.09.2019
01.09.2018 93 27.09.2021
01.04.2019 93 25.04.2022

Tabelle 49: Realisierungsraten bei Biomasseausschreibungen

Innovationsausschreibungen fiir Einzelanlagen (Wind an Land, Solar, Biomasse) oder Anlagenkombinationen

Die Bundesnetzagentur hat erstmalig im September 2020 eine Innovationsausschreibung nach der Innovati-
onsausschreibungsverordnung (InnAusV) durchgefiihrt. Im Rahmen der ersten Runde dieses neuartigen Aus-
schreibungsverfahrens konnten Gebote fiir einzelne erneuerbare Technologien (Wind an Land, Biomasse und
Solar) oder fiir Anlagenkombinationen von mehreren Anlagen verschiedener Erneuerbarer Energien oder von

Erneuerbare-Energien-Anlagen mit Speichern abgegeben werden.

Neben der neuen Zielgruppe der Anlagenkombinationen wurden als wesentliche innovative Elemente im
Ausschreibungsdesign u.a. die Auszahlung einer fixen statt einer gleitenden Marktpramie sowie eine endo-
gene Mengensteuerung bei fehlendem Wettbewerb (Unterzeichnung der Ausschreibungsmenge) eingefiihrt;
wihrend im System der gleitenden Marktpramie der in den Ausschreibungen festgelegte Betrag abziiglich der
potentiellen Markterldse gezahlt wird, sieht die fixe Marktpramie einen festen Betrag vor, der unabhéngig von
potentiellen Markterlosen als Férderung gezahlt wird. Fiir Windenergieanlagen an Land finden das Referen-
zertragsmodell und die Sonderregelungen fiir Blirgerenergiegesellschaften keine Anwendung.

Seit dem Jahr 2021 diirfen nur noch Anlagenkombinationen an der Innovationsausschreibung teilnehmen.
Zum Gebotstermin April 2021 wurden insgesamt 250 MW ausgeschrieben. Die Ausschreibungsrunde war mit
509 MW deutlich iiberzeichnet. Insgesamt wurden 18 Gebote mit einer Gebotsmenge von 258 MW bezu-
schlagt. Der durchschnittliche Zuschlagswert lag in dieser Runde bei 4,29 ct/kWh. Zum Gebotstermin August
2021 wurden ebenfalls 250 MW ausgeschrieben. Die eingereichte Gebotsmenge lag knapp unter 250 MW, so-
dass die gesetzlich geregelte Mengensteuerung griff. Demnach diirfen nur bis zur Héhe von 80% des Aus-
schreibungsvolumens Zuschlige erteilt werden. Insgesamt konnten 16 Gebote mit einer Gebotsmenge von
156 MW bezuschlagt werden. Der durchschnittliche mengengewichtete Zuschlagswert lag bei 4,55 ct/kWh,
wobei der niedrigste Zuschlagswert bei 3,99 ct/kWh und der hochste bei 5,48 ct/kWh lag.

Im April 2022 wurden insgesamt 397 MW ausgeschrieben. Es wurden 45 Gebote mit einer Menge von insge-
samt 435 MW eingereicht, sodass auch diese Runde tiberzeichnet war. Der durchschnittliche, mengengewich-
tete Zuschlagswert ist im Vergleich zum Vorjahr leicht gestiegen und lag bei 5,42 ct/kWh. Die nichste Aus-
schreibungsrunde findet im Dezember 2022 statt. In dieser Ausschreibungsrunde konnten erstmals Gebote fiir
Anlagenkombinationen mit sogenannten besonderen Solaranlagen eingereicht werden. Besondere Solaranla-
gen sind Anlagen, die auf Gewissern, landwirtschaftlichen Flichen oder Parkplitzen errichtet werden, womit
eine Doppelnutzung der Fliachen erfolgt. Die Gebote fiir Anlagenkombinationen mit besonderen Solaranlagen
wurden in dieser Runde bevorzugt bezuschlagt. Es gingen 13 Gebote im Umfang von 22 MW fiir solche Gebote
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ein, die alle bezuschlagt werden konnten. Davon entfielen 12 Zuschliage mit 21 MW auf landwirtschaftliche
Flichen und ein Zuschlag mit 1 MW auf einen Parkplatz.

Elektrizitat: Ausschreibungen fiir innovative Anlagenkonzepte 2021

April August
Ausgeschriebene Menge (MW) 250 250
Eingereichte Gebote 43 23
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 509 250
Zuschlige 18 16
Zuschlagsmenge (MW) 258 156
Gebotsausschlisse 1 6
Gebotsausschlussmenge (MW) 3 67
Zulassiger Hochstwert fixe Marktpramie (ct/kWh) 7.50 7.50
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 4,29 4,55
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 3,33 3,99
Hochster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 4,88 548

Tabelle 50: Ausschreibungen fiir innovative Anlagenkonzepte 2021
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Elektrizitat: Ausschreibungen fiir innovative Anlagenkonzepte 2022

April Dezember
Ausgeschriebene Menge (MW) 397 250
Eingereichte Gebote 45 n.v.
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 435 n.v.
Zuschlage 43 n.v.
Zuschlagsmenge (MW) 403 n.v.
Gebotsausschlisse 0 n.v.
Gebotsausschlussmenge (MW) 0 n-v.
Zulassiger Hochstwert fixe Marktpramie (ct/kWh) 7.43 7,50
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 5,42 nv.
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 3,95 nv.
Hochster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 7.43 nv.

Tabelle: 51: Ausschreibungen fiir innovative Anlagenkonzepte 2022

Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segments

Mit dem EEG 2021 wurden Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segments eingefiihrt. Bei dieser
Ausschreibung diirfen sich Bieter beteiligen, die eine Solaranlage auf, an oder in einem Gebdude oder einer
Larmschutzwand errichten wollen und deren Anlagen eine zu installierende Leistung von mehr als 300 Kilo-
watt haben. Die beiden Gebotstermine im Jahr 2021 waren bei einer ausgeschriebenen Menge von jeweils 150
MW mit den eingereichten Gebotsmengen von 213 MW im Juni und 154 MW im Dezember {iberzeichnet. Der
durchschnittliche, mengengewichtete Zuschlagswert lag im Juni bei 6,88 ct/kWh und im Dezember bei 7,43
ct/kWh, wobei der Hochstwert in diesen Runden bei 9,00 ct/kWh lag. Im April 2022 wurden 767 MW ausge-
schrieben. Die eingereichte Gebotsmenge belief sich auf 212 MW, so dass die Runde deutlich unterzeichnet
war. Der durchschnittliche Zuschlagswert betrug in dieser Runde 8,52 ct/kWh und ist damit deutlich gestie-

gen.
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Es folgte die Ausschreibungsrunde im August, bei welcher wieder 767 MW ausgeschrieben wurden. Die einge-
reichte Gebotsmenge stieg minimal auf 214 MW, dies dnderte jedoch nichts an einer deutlichen Unterzeich-
nung. Der durchschnittliche Zuschlagswert erh6hte sich auf 8,84 ct/kWh und niherte sich somit dem zuléssi-
gen Hochstwert von 8,91 ct/kWh weiter an.

Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segmets 2021

Juni Dez
Ausgeschriebene Menge (MW) 150 150
Eingereichte Gebote 168 209
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 213 154
Zuschlage 114 136
Zuschlagsmenge (MW) 153 204
Gebotsausschlisse 15 38
Gebotsausschlussmenge (MW) 21 49
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 9,00 9,00
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 6,88 7,43
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 5,35 5,70
Héchster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 7,89 8,28

Tabelle 52: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segments 2021
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Elektrizitdt: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segmets 2022

April Aug Dez
Ausgeschriebene Menge (MW) 767 767 767*
Eingereichte Gebote 171 115 n.v.
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 212 214 n.v.
Zuschlage 163 107 n.v.
Zuschlagsmenge (MW) 204 202 n.v.
Gebotsausschlisse 8 8 n.v.
Gebotsausschlussmenge (MW) 8 12 n.v.
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 8,91 8,91 8,91
(DC;J/rEC\x?n mengengew. Zuschlagswert 8.53 8.84 .
(l\il(;(lj(:/ias];cer Gebotswert (mit Zuschlag) 7.00 8.20 -
Hoéchster Gebotswert (mit Zuschlag) 891 891 -

(ct/kWh)

*Das tatsdchlich ausgeschriebene Volumen kann sich auf Grundlage der gesetzlichen Bestimmungen noch verandern

Tabelle 53: Ausschreibungen fiir Solaranlagen des zweiten Segments 2022

Die Frist fiir die Realisierung der Zuschlége liegt bei 12 Monaten. Aus den vergangenen vier Solarrunden des
zweiten Segments ist die Realisierungsfrist fiir eine Runde abgelaufen. Im Ergebnis liegt diese Runde bei einer

Realisierungsquote von 73% (nachfolgende Tabelle).

Elektrizitdt: Realisierungsraten fiir Solaranlagen aus den Solarausschreibungen des
zweiten Segments mit abgelaufenen Realisierungsfristen

Frist zur Inbetriebnahme

. R HH in% .
Gebotstermin ealisierungsstand in % (Ausschlussfrist)

01.06.2021 73 22.07.2022

Tabelle 54: Realisierungsraten bei Solarausschreibungen des zweiten Segments



132 | ELEKTRIZITATSMARKT

Ausschreibungen fiir Biomethananlagen

Seit dem Jahr 2021 fihrt die Bundesnetzagentur Ausschreibungen fiir Biomethananlagen ab einer Gréfe von
150 kW durch. Die Ausschreibungsmodalititen entsprechen in weiten Teilen denen der Biomasseausschrei-
bung, wobei jedoch Bestandsanlagen von der Teilnahme an der Biomethanausschreibung ausgeschlossen
sind.

In der ersten Ausschreibungsrunde im Dezember 2021 durften auch Gebote fiir Projekte vor der Erteilung der
jeweiligen Genehmigung und auch Gebote fiir Projekte im Norden eingereicht werden. Es wurde eine Gebots-
menge von insgesamt 148 MW eingereicht. Bei einer ausgeschriebenen Menge von 150 MW war dieser Ge-
botstermin somit leicht unterzeichnet. Der durchschnittliche, mengengewichtete Zuschlagswert lag bei 17,84
ct/kWh, wobei der zuldssige Hochstwert bei 19,00 ct/kWh lag. Anders als in der ersten Runde im Dezember
2021 durften nur Gebote fiir Projekte mit erteilter Genehmigung eingereicht werden. Bei einem ausgeschrie-
benen Volumen von 152 MW sind lediglich zwei Gebote mit einer Gebotsmenge von 3,5 MW eingegangen.
Der Hauptgrund fir die geringe Beteiligung diirfte darin zu sehen sein, dass es im Jahr 2023 eine Anhebung
des Hochstwerts auf 19,31 ct/kWh geben wird und damit mit garantierten Mehreinnahmen von einem halben
Cent je kWh kalkuliert werden kann.

Elektrizitat: Ausschreibungen fiir Biomethananlagen 2021-2022

Dez 21 Okt 22
Ausgeschriebene Menge (MW) 150 150
Eingereichte Gebote 21 2
Eingereichte Gebotsmenge (MW) 148 3,5
Zuschlage 21 2
Zuschlagsmenge (MW) 148 3,5
Gebotsausschlisse 0 0
Gebotsausschlussmenge (MW) 0 0
Zulassiger Hochstwert (ct/kWh) 19,00 18,81
Durchschn., mengengew. Zuschlagswert (ct/kWh) 17,84 k.A*
Niedrigster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 16,88 k.A*
Hochster Gebotswert (mit Zuschlag) (ct/kWh) 18,98 k.A*

*Die genauen Werte werden aufgrund moglicher Riickschlisse auf den Bieter nicht angegeben.

Tabelle 55: Ausschreibungen fiir Biomethananlagen 2021-2022
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Gemeinsames Ausschreibungsverfahren fiir Windenergie- und Solaranlagen

Von 2018 bis 2020 hat die Bundesnetzagentur sechs technologieneutrale (gemeinsame) Ausschreibungen, je-
weils zwei pro Jahr, fiir Solar- und Windenergieanlagen an Land durchgefiihrt. Die Verordnung zu den ge-
meinsamen Ausschreibungen (GemAV) wurde mit Wirkung zum 1. Januar 2021 aufler Kraft gesetzt. Demnach
werden keine weiteren Ausschreibungsrunden folgen.

Die Fristen fiir die Realisierungen der Zuschlige liegen zwischen 24 und 30 Monaten. Aus den insgesamt 6
Runden der gemeinsamen Ausschreibungen sind die Realisierungsfristen fiir 4 Runden abgelaufen. Diese wei-
sen durchweg hohe Realisierungsquoten (Tabelle 50) auf. Aufgrund der Corona-Pandemie wurden die Reali-
sierungsfristen fiir alle Zuschlége, die vor dem 1. Mérz 2020 erteilt wurden und deren Realisierungsfristen bei
Inkrafttreten der Anderung noch nicht abgelaufen waren, um sechs Monate verliangert. Fiir alle weiteren Aus-
schreibungsrunden ab Oktober 2019 laufen die Realisierungsfristen daher noch.

Elektrizitat: Realisierungsraten der gemeinsamen Ausschreibungen fiir Solar- und
Windenergieanlagen an Land mit abgelaufenen Realisierungsfristen

Frist zur Inbetriebnahme

Gebotstermin Realisierungsstand in % (Ausschlussfrist)
01.04.2018 79 20.04.2020
01.11.2018 73 26.05.2021
01.04.2019 77 27.12.2021
01.11.2019 92 02.08.2022

Tabelle 56: Realisierungsraten bei gemeinsamen Ausschreibungen fiir Solar- und Windenergieanlagen an
Land



134 | ELEKTRIZITATSMARKT

C Netze

1. Aktueller Stand Netzausbau

Im Rahmen des Monitorings informiert die Bundesnetzagentur vierteljihrlich tiber die Planungs- und Bau-
fortschritte der einzelnen Leitungsvorhaben im Ubertragungsnetz in den zuriickliegenden drei Monaten.
Dazu gehoren die Vorhaben aus dem Bundesbedarfsplangesetz (BBP1G) und dem Energieleitungsausbaugesetz
(EnLAG). Dartiber hinaus erfasst die Bundesnetzagentur auch den Stand der geplanten und bereits erfolgten

netzoptimierenden Mafinahmen.

Die Bundesnetzagentur veroffentlich die Verfahrensstinde auf ihrer Website unter

www.netzausbau.de/vorhaben.

Zum zweiten Quartal 2022 umfassten das BBP1G und das EnLAG insgesamt 101 Vorhaben. Davon waren 23
Vorhaben bereits vollstindig fertiggestellt, 13 weitere auf allen Abschnitten mindestens genehmigt. In der Ge-
nehmigungsphase befanden sich noch 46 Vorhaben. Fiir 19 Vorhaben standen die jeweils ersten Antrige auf

Bundesfachplanung beziehungsweise auf ein Raumordnungsverfahren noch aus.

Die Gesamtlange der EnLAG- und BBPIG-Vorhaben lag zum Stichtag 30.06.2022 bei etwa 12.234 km, die sich
wie folgt aufteilen:

- etwa 2.662 km vor dem Genehmigungsverfahren

- etwa 402 km im Raumordnungs- oder Bundesfachplanungsverfahren

- etwa 6.020 km im oder vor dem Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren

- 1.016 km genehmigt beziehungsweise im Bau

- 2.134 km fertiggestellt.

2662 402 6020 1016 2134

noch nicht im Genehmigungsverfahren

im Raumordnungs- oder Bundesfachplanungsverfahren
im oder vor dem Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren
genehmigt beziehungsweise im Bau

fertiggestellt

Abbildung 37: Schematische Darstellung des Planungs- und Baufortschritts (BBPIG und EnLAG)
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1.1 Monitoring Energieleitungsausbaugesetz

Das EnLAG enthielt zum zweiten Quartal 2022 22 Ausbauvorhaben. Sechs davon waren als Erdkabel-Pilotpro-
jekte gekennzeichnet. Bei diesen Vorhaben besteht unter bestimmten Voraussetzungen die Moglichkeit zur

Teilerdverkabelung. Die Raumordnungs- und Planfeststellungsverfahren liegen in der Verantwortung der be-
troffenen Bundeslander.

Die Gesamtlange der EnLAG-Vorhaben lag zum Stichtag 30.06.2022 bei etwa 1.821 km, die sich wie folgt auf-
teilen:

- etwa 8 km im Raumordnungsverfahren

- etwa 205 km im oder vor dem Planfeststellungsverfahren
- 360 km genehmigt beziehungsweise im Bau

- 1.248 km fertiggestellt.

B

360 =

noch nicht im Genehmigungsverfahren

im Raumordnungs- oder Bundesfachplanungsverfahran
im oder vor dem Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren
genehmigt beziehungsweise im Bau

fertiggestallt

Abbildung 38: Schematische Darstellung des Planungs- und Baufortschritts (EnLAG)

Die nachfolgende Abbildung gibt den Ausbaustand der EnLAG-Vorhaben zum 2. Quartal 2022 wieder:



136 | ELEKTRIZITATSMARKT

* Bundesnetzagentur

Stand der Vorhaben aus dem
Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG)
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1.2 Monitoring Bundesbedarfsplan

Das novellierte Bundesbedarfsplangesetz ist am 29. Juli 2022 in Kraft getreten.
Mit dem Gesetz wurden 19 neue Vorhaben in den Bundesbedarfsplan (Anlage zum Bundesbedarfsplangesetz)
aufgenommen. Das urspriingliche Vorhaben 37 BBPIG wurde aufgehoben. Die Zahl der Vorhaben ist demnach

von 79 auf 97 Vorhaben im BBPIG gestiegen.

Von den im Bundesbedarfsplan aktuell enthaltenen 97 Ausbauvorhaben sind 18 als Pilotprojekte fiir verlust-
arme Ubertragung tiber grofte Entfernungen (Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung) gekennzeichnet.

13 Gleichstrom-Vorhaben sind fiir die vorrangige Umsetzung mit Erdkabeln und zehn Wechselstrom-Vorha-
ben fiir die Umsetzung mit Erdkabeln auf Teilabschnitten gekennzeichnet. Dariiber hinaus ist ein Vorhaben
als Pilotprojekt fiir Hochtemperaturleiterseile gekennzeichnet. 36 Vorhaben sowie vier Vorhabenabschnitte
sind als landeriibergreifend oder grenziiberschreitend gekennzeichnet. Bei ihnen fiihrt die Bundesnetzagentur
die Verfahren durch.

Die in Zustindigkeit der Bundesnetzagentur liegenden Vorhaben kamen zum zweiten Quartal 2022 auf eine
Gesamtldnge von etwa 6.425 km. Die Summe hingt stark vom Verlauf der Nord-Siid-Korridore ab und wird
sich erst im weiteren Verfahrensverlauf konkretisieren. Der Grof3teil der tibrigen Vorhaben (etwa 3.770 km)
liegt wie bei den EnLAG-Vorhaben in der Zustindigkeit der Linder. Hinzu kommen noch 218 km, fiir die das
Bundesamt fiir Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) die Verfahren durchfiihrt.

Die Gesamtlinge der BBPIG-Vorhaben lag zum Stichtag 30.06.2022 bei etwa 10.413 km, die sich wie folgt auf-

teilen:

e etwa 2.662 km vor dem Genehmigungsverfahren

e etwa 394 km im Raumordnungs- oder Bundesfachplanungsverfahren

e etwa 5.815 km im oder vor dem Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren
e 656 km genehmigt beziehungsweise im Bau

e 886 km fertiggestellt.

2662 394 5815 656

noch nicht im Genehmigungsverfahren

im Raumordnungs- oder Bundesfachplanungsverfahren
im oder vor dem Planfeststellungs- oder Anzeigeverfahren
genehmigt beziehungsweise im Bau

fertiggestellt

Abbildung 40: Schematische Darstellung des Planungs- und Baufortschritts (BBPIG)

Die nachfolgende Abbildung gibt den Ausbaustand der BBPIG-Vorhaben zum 2. Quartal 2022 wieder:
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Q Bundesnetzagentur

Stand der Vorhaben aus dem
Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG)
nach dem zweiten Quartal 2022
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1.3 Stand Netzentwicklungsplan Strom

Der Netzentwicklungsplan Strom 2021 (NEP 2021-2035) wurde am 14. Januar 2022 von der Bundesnetzagen-
tur bestitigt und unter www.netzausbau.de vertffentlicht. Gegentiber der letzten Novellierung des Bundesbe-
darfsplangesetzes (BBPIG) von 2021 besteht ein zusitzlicher Maffnahmenbedarf von insgesamt gut 1000 Tras-
senkilometern. Hiervon sind rund 900 km innerdeutsche NeubaumafRnahmen (davon ca. 700 km HGU-Sys-
teme), die Gbrigen Trassenkilometer sind Verstirkungen des Bestandsnetzes. Zuséitzlich sind im Netzentwick-
lungsplan Manahmen zur Optimierung wie das sog. Freileitungsmonitoring und innovative technische An-
sitze berticksichtigt. Neben den Vorhaben des Bundesbedarfsplans bestétigt die Bundesnetzagentur insgesamt
28 neue leitungsbezogene Mafinahmen. Diese umfassen bis 2040 auch zwei zusétzliche Korridore fiir Hochst-
spannungs-Gleichstrom-Ubertragung. Ein Korridor verlduft von Schleswig-Holstein nach Mecklenburg-Vor-
pommern. Der zweite Korridor verlauft von Niedersachsen nach Hessen. Der Bedarfsermittlung ging eine
zehnwdchige Beteiligung der Offentlichkeit voraus. Im Rahmen dieser Konsultation erhielt die Bundesnetza-

gentur knapp 300 Stellungnahmen von Trigern 6ffentlicher Belange und Privatpersonen.

Elektrizitit: Ubersicht Kilometer

. wps . g Vv ich:
zweiter Entwurf  davon bestitigt davon nicht bestitigt zum Vergleic

Bundesbedarfsplan

AC-Neubau 500 km 450 km 50 km 200 km
DC-Neubau 2.150 km 2.150 km 0km 1.450 km
DC-Interkonnektoren 250 km 250 km 0km 250 km
AC-Interkonnektoren 50 km 50 km 0km 0 km
AC-Netzverstarkung 3.700 km 3.450 km 250 km 2.800 km
mittlerweile im

Startnetz 5.250 km

Gesamt 6.650 km 6.350 km 300 km 9.900 km

Tabelle 57: Ubersicht Kilometer

Erstmals im NEP 2021 - 2035 wurde der Einsatz von Multiterminal-Konvertern fiir die Hochstspannungs-
Gleichstrom-Ubertragung untersucht. Durch den Einsatz von Multiterminal-Konvertern anstelle von einzel-
nen Punkt-zu-Punkt Strukturen kénnen Konverter und damit auch Kosten eingespart werden. Aus den Vor-
schligen der Ubertragungsnetzbetreiber, bestimmte HGU-Verbindungen durch sogenannte Multiterminals
besser fiir eine zukiinftige Vermaschung vorzubereiten, hat die Bundesnetzagentur eine aus ihrer Sicht schliis-
sige Gesamtlosung ermittelt und die zugehorigen Projekte bestitigt. Dadurch wird der weitere Netzausbau
effizienter und es entsteht Raum fiir Innovationen in Netztechnik und Betriebsfiithrung.

Offshore

Der NEP Strom 2021-2035 beinhaltet neben den landseitigen Mafinahmen auch die Planung der Offshore-
Anbindungssysteme. Dabei legt er die Vorgaben des Flichenentwicklungsplans (FEP) zugrunde. Der FEP wie-
derum legt die Reihenfolge der Fliachen fest, die zur Ausschreibung fiir Offshore-Windparks kommen sollen,
ebenso wie die Inbetriebnahmejahre von Anbindungssystemen, die fiir die rechtzeitige Erschlieffung der je-
weiligen Fliachen erforderlich sind. Der NEP ermittelt auf Basis dieser Vorgaben die erforderlichen Offshore-

Anbindungssysteme einschlieRlich der jeweiligen Inbetriebnahmejahre und landseitigen Netzverkntipfungs-


https://www.netzausbau.de
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punkte. Der NEP beriicksichtigt vollstindig den von der Bundesregierung beschlossenen Offshore-Windener-
gieausbau von 20 GW bis 2030 und von bis zu 40 GW bis zum Jahr 2040. Fiir diese Offshore-Windparks werden
bis zum Jahr 2040 im Vergleich zu den bisherigen Planungen elf weitere Anbindungssysteme in Nord- und
Ostsee bendtigt. Dadurch wird sichergestellt, dass die Offshore-Windparks in das deutsche Ubertragungsnetz
integriert werden und der erzeugte Strom abtransportiert wird.

Blindleistung

Im Rahmen der Blindleistungsbedarfsermittlung wurde im Netzentwicklungsplan Strom 2021-2035 ein neues
Budget zur Realisierung von Blindleistungskompensationsanlagen fiir jeden Ubertragungsnetzbetreiber be-
stitigt, welches das Budget aus dem Netzentwicklungsplan Strom 2019-2030 ersetzt, und nicht on top zu die-
sem hinzukommt. Ferner wird im Sinne einer No-Regret-Priifung, einer effizienten Blindleistungsbewirt-
schaftung und zunehmend dezentralen Ansitzen angenommen, dass die Bedarfe der Verteilnetzbetreiber von
diesen eigenstindig mit den an ihren Netzen angeschlossenen Anlagen und Betriebsmitteln erbracht werden
und nicht zentral von den Ubertragungsnetzbetreibern gedeckt werden. Das senkt den Kompensationsbedarf
im Ubertragungsnetz und erhéht den Kompensationsbedarf im Verteilnetz. Die Priifung des Kompensations-
bedarfs erfolgte zwar weniger restriktiv, jedoch liegen die bestiatigten Mengen unterhalb der beantragten
Mengen, da u. a. der Kompensationsbedarf aus dem Verteilnetz nicht berticksichtigt wurde.

Momentanreserve

Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen im Netzentwicklungsplan Strom 2021-2035 erstmals einen Bedarf an
Momentanreserve aus. Die Begriindung der Ubertragungsnetzbetreiber basiert auf der Begrenzung der Fre-
quenzgradienten im Systemsplit. Die Gesamtldsung beinhaltet Assets der Ubertragungsnetzbetreiber, neue
Anforderungen an erneuerbare Energien, Gaskraftwerke und Speicher (Uberarbeitung der Technischen An-
schlussregeln (TAR) und network code RFG)). Das Problem und die Methodik kénnen grundsitzlich nachvoll-
zogen werden, im Detail gibt es jedoch noch viele offene Fragen. Durch die Bestitigung werden erste MafRnah-
men wie Anlagenplanung und Entwicklung mit Herstellern ermdglicht, jedoch im Rahmen eines geringen
Bestitigungsvolumens im Sinne eines No-Regret-Ansatzes.

1.4 Optimierung und Verstirkung im Ubertragungsnetz

Um sicherzustellen, dass alle Moglichkeiten zur Optimierung oder Verstirkung des bestehenden Netzes zum
Einsatz gekommen sind, bevor eine Netzausbaumafnahme bestitigt wird, hat sich das NOVA-Prinzip etab-
liert. Anhand dieses Prinzips wird abgeschichtet ermittelt, welche Mafifnahmen zum Beheben von Uberlastun-
gen erforderlich sind. Das NOVA-Prinzip besagt, dass im Grundsatz erst Netzoptimierungen ausgeschopft
werden miissen, bevor Netzverstirkungen oder falls erforderlich ein Netzausbau in Betracht kommen.

Unter den Begriff Netzoptimierungen fallen eine Reihe verschiedener Mafinahmen, die im bestehenden Netz
durchgefiihrt werden kénnen und eine héhere Auslastung des Ubertragungsnetzes gewihrleisten. Dies sind
zum einen lastflusssteuernde Mafnahmen, bei welchen durch den Einbau spezieller Netzbetriebsmittel der
Lastfluss aktiv gesteuert werden kann. So konnen iiberlastete Netzelemente gezielt entlastet werden, ohne die
Ubertragungsfihigkeit des Netzes insgesamt zu erhéhen. Zum anderen wurden mit dem Netzentwicklungs-
plan 2021-2035 sogenannte Netzbooster-Pilotanlagen bestitigt. Hierbei handelt es sich um ein innovatives
Konzept zur Héherauslastung des Ubertragungsnetzes. Durch eine reaktive Netzbetriebsfiihrung kénnten
Kosten fiir Redispatchmafinahmen eingespart werden. Langfristig sollen die Lasten und Einspeisungen so
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platziert werden, dass ein grofier Teil des Ubertragungsnetzes durch die Anlagen entlastet und so das Ubertra-
gungsnetz dauerhaft niher an seiner Belastungsgrenze (Dauerbetriebsstrom) betrieben werden kénnte. Wei-
terhin gehort zu diesen Mafinahmen das Freileitungsmonitoring. Dabei werden die Witterungsbedingungen
an der Leitung im Betrieb gemessen, wodurch die maximal zulédssige Betriebstemperatur dynamisch angepasst
werden kann. Eine netzverstirkende Mafinahme ist zudem der Einsatz von Hochtemperaturleitern, welche
eine hohere Netzkapazitit gewihrleisten konnen.

Netzoptimierende Mafnahmen

Bei den derzeit geplanten sowie bereits in Betrieb befindlichen lastflusssteuernden Mafinahmen handelt es
sich um Phasenschiebertransformatoren (PST) sowie Serienkompensationen. Des Weiteren befinden sich
Netzbooster als netzoptimierende Mafinahmen in Planung.

Je groRer der Wirkleistungsfluss iiber einer Leitung, desto grofRer ist die sogenannte Phasenwinkeldifferenz.
Die Wechselspannung erreicht an einem Ende der Leitung mit ein paar Millisekunden Verzdégerung spater ihr
Maximum als am anderen. Wire sie genau gleichphasig, wiirde die Differenzspannung zwischen beiden En-
den Null betragen. Uber die Leitung wiirde also keine Spannung abfallen und somit auch kein Strom bezie-
hungsweise keine Leistung flieflen. Dieser Phasenwinkel und damit die Auslastung der Leitung lassen sich be-
einflussen. Genau hier setzt die Funktionalitit eines Phasenschiebertransformators an. Er verfiigt zusétzlich
zu den Ober- und Unterspannungswicklungen (Kupferspulen innerhalb des Transformators), tiber eine dritte,
sogenannte Erregerwicklung. Mittels dieser Wicklung kann die Differenz zwischen den Phasenwinkeln an An-
fang und Ende der Leitung in gewissem Maf? beeinflusst werden. Wird die Differenz dieser Phasenwinkel ver-
ringert, kann weniger Leistung tiber den Transformator flieRen. Wird sie erhoht, ist eine hohere Leistung
moglich.

Im Einsatz befinden sich Phasenschiebertransformatoren zurzeit insbesondere an grenziiberschreitenden Lei-

tungen, um unerwiinschte Ringfliisse iber die Nachbarldnder zu unterbinden.

Bei Serienkompensationen handelt es sich ebenfalls um ortsfeste Nebenanlagen. Diese stehen an bestimmten
Punkten einer Leitung, um Blindfliisse auf den Stromkreisen zu minimieren. Sie verringern durch Ausgleich
der Spannung entlang der Leitung den Spannungsabfall an deren Ende. Dies kann bei langen und hoch ausge-
lasteten Hochstspannungsleitungen den Blindwiderstand der Leitung verringern und so ihre Ubertragungs-
leistung erhohen.

Mit dem Netzentwicklungsplan 2021-2035 wurden sogenannte Netzbooster Pilotanlagen bestitigt. Hierbei
handelt es sich um ein innovatives Konzept zur Héherauslastung des Ubertragungsnetzes. Durch eine reaktive
Netzbetriebsfiihrung kénnten Kosten fiir Redispatchmafinahmen eingespart werden. Im Gegensatz zur klassi-
schen priventiven Auslegung des (n-1)-Kriteriums, bei der das Ubertragungsnetz nach Eintreten eines Ausfalls
keine Uberlastungen aufweisen darf, lassen reaktive Betriebsfiihrungsansitze wie das Netzbooster-Konzept
eine kurzfristige Uberlastung im Fehlerfall zu. Die Einhaltung der (n-1)-Sicherheit erfolgt dabei reaktiv durch
schnell aktivierbare Anlagen und erméglicht somit eine hohere Auslastung im Normalbetrieb (n-0). Dabei soll
die Uberlastung durch steuerbare Lasten vor dem Engpass und Einspeisungen (z.B. durch Speicher) hinter
dem Engpass behoben werden. Die Idee ist, langfristig die Lasten und Einspeisungen so zu platzieren, dass ein
grofRer Teil des Ubertragungsnetzes durch die Anlagen entlastet und so das Ubertragungsnetz dauerhaft niher
an seiner Belastungsgrenze (Dauerbetriebsstrom) betrieben werden kénnte.
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Freileitungsmonitoring

Durch Belastung mit Strom kommt es in den Leitern zur Erwdrmung. Die maximal zuléssige Betriebstempera-
tur von Standardleitern betrigt in der Regel 80 °C. Im Netzbereich von 50Hertz liegt die maximale Betriebs-
temperatur teilweise nur bei 40 °C, da die Leitungen nach technischen Normen und Vorschriften der ehemali-

gen DDR ausgelegt wurden.

Beim Freileitungsmonitoring (FLM) werden die Witterungsbedingungen am Leiterseil erfasst. So kann der Lei-
ter situationsbedingt hoher ausgelastet werden, wenn beispielsweise die Umgebungstemperatur sehr niedrig

ist.
Beim FLM werden zwei Messwertverfahren unterschieden:

Regional:

Berticksichtigung regionaler Witterungsbedingungen.

e Sommer-/Winterumschaltung der Strombelastbarkeiten auf allen Stromkreisen fiir vorgegebene

Zeitraume (je nach Witterungslage kann vom Terminrahmen abgewichen werden).

e Pauschale Annahme zur optimierten Betriebsweise zu Leitungen (nach entsprechender Ertiichti-

gung).
Lokal:
e  Zusitzliche Beriicksichtigung lokaler Witterungsbedingungen (Definitionen nach Cigré).

Das FLM ist im Netzentwicklungsplan Bestandteil der Zielnetzplanung und wird als bereits flichendeckend
umgesetzt angenommen, sodass die hierdurch gegebenen Potentiale zur Minimierung des Netzausbaubedarfs

genutzt werden.

FLM ist nicht in allen Netzbereichen 6konomisch und technisch sinnvoll. Daher sind einige Stromkreise vom
witterungsabhingigen Betrieb ausgenommen. Dies sind Kraftwerksleitungen, Interkonnektoren, Industriean-
schlisse/Kundenleitungen, Freileitungen mit Erdkabelabschnitten, Erdkabelabschnitte, Trafoleitungen sowie
Stromkreise mit regionalen und somit insgesamt begrenzten Transportaufgaben, die nicht fiir einen witte-
rungsabhingigen Betrieb identifiziert werden. Zudem ist FLM nicht auf Stromkreisen mit Hochtemperaturbe-
seilung und Hochstromleitungen vorgesehen. Diese Einschitzung wird von den Netzbetreibern zyklisch tiber-
prift und mit den Erkenntnissen aus Netzplanungsprozessen und der betrieblichen Erfahrung abgeglichen.
Sofern hierdurch weitere Stromkreise auf einen witterungsabhiangigen Betrieb umgestellt werden miissen,
wird die Betriebsweise mit Blick auf das Gesamtportfolio priorisiert umgestellt.

Fiir einen witterungsabhéngigen Betrieb der Stromkreise ist auch die Betrachtung angrenzender Rohrleitun-
gen und Kreuzungen erforderlich. Konkret ist die Beeinflussung der Rohrleitungen durch den witterungsab-
hingigen Betrieb zu analysieren. Sofern diese Beeinflussung zu hoch ist, sind Abhilfemafinahmen zu ergrei-
fen. Hierfiir ist eine enge Kooperation mit den betroffenen Partnern erforderlich.
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Der Umsetzungsgrad ist zudem abhéngig von der Verfligbarkeit von Dienstleistern und Genehmigungsver-
fahren. Die folgenden Grafiken zeigen den aktuellen Umsetzungsstand sowie die geplante Anwendung von
FLM der Ubertragungsnetzbetreiber. Bei dieser Darstellung sind die jiingste Gesetzesnovellierung des § 43f

EnWG und die infolgedessen deutlich reduzierte Umsetzung von WAFB noch nicht berticksichtigt.

Elektrizitit: Anteilam Freileitungsmonitoringim Hochstspannungsnetz
Angaben fiir die 380kV-Ebene in Prozent
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Abbildung 42: Anteil am Freileitungsmonitoring im Hochstspannungsnetz (Angaben fiir die 380kV-Ebene in
Prozent)
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Elektrizitat: Anteilam Freileitungsmonitoringim Hochstspannungsnetz
Angaben fiir die 220kV-Ebene in Prozent
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Abbildung 43: Anteil am Freileitungsmonitoring im Héchstspannungsnetz (Angaben fiir die 220kV-Ebene in
Prozent)

Hochtemperaturleiter

Unter Hochtemperaturleitern (HTL) versteht man Leiterseile, welche eine hohere Betriebstemperatur ermog-
lichen. Dies wird durch die Verwendung spezieller Materialien gewahrleistet.

Wihrend Standardleiter nur fiir eine maximale Betriebstemperatur von 80 °C ausgelegt sind, sind bei HTL
Temperaturen von 150 bis 210 °C zuldssig. Dies ermoglicht eine hohere Strombelastbarkeit gegentiber Stan-
dardleitern mit vergleichbarem Querschnitt.

Es gibt verschiedene Ausfiihrungsformen von HTL. Die konventionellen, bereits heute im Einsatz befindli-
chen TAI-Leiter (Thermal resistant Aluminium) verfiigen {iber eine maximale Betriebstemperatur von 150 °C.
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Bei einer hoheren Strombelastung von Leitern verstarkt sich der Durchhang der Leiterseile durch die Erwar-
mung. Eine einfache Umbeseilung von Bestandstrassen mit TAl-Leitern ist daher nicht immer moglich. Unter
Umstdnden wird ebenfalls eine Erh6hung der Masten notwendig.

Die HTLS (High Temperature Low Sag) besitzen Betriebstemperaturen von bis zu 210 °C. Diese Art von Leitern
hat aufgrund eines speziellen Kernmaterials einen geringeren Durchhang als andere Leiterseile. Eine Master-

hoéhung kann somit gegebenenfalls entfallen.

Neben den HTL gibt es weiterhin die Moglichkeit der Hochstrombeseilung. Hier wird durch Vergréflerung des
Leiterquerschnittes eine groflere Dauerstrombelastung von 3.600 bis 4.000 Ampere ermdglicht. Die Vorteile
dieser Technologie gegeniiber HTL sind geringere Netzverluste sowie eine geringere Gerduschentwicklung.
Bei einem Leitungsneubau wird aus technisch-wirtschaftlichen Griinden generell die Hochstrombeseilung
priferiert, da hier auch die Investitionskosten geringer sind. Da die Statik bestehender Masten jedoch haufig
ein Hindernis darstellt, ist eine einfache Umbeseilung sowie Zubeseilung mit Hochstromleitern ohne Aus-
tausch von Masten nicht immer méglich. Wenn jedoch durch individuelle Gegebenheiten die Auflage eines
HTL-Seils einen Masttausch bedingt, so ist es gegebenenfalls sinnvoll anstatt der HTL-Umbeseilung direkt ein

Hochstromleitungssystem zu errichten.

Ein Monitoring der Nutzung von Hochstromleitern ist nicht Teil dieses Berichtes.

2. Ausbau im Verteilernetz

2.1 Optimierung, Verstirkung und Ausbau im Verteilernetz

Verteilernetzbetreiber (VNB) sind verpflichtet, ihre Netze entsprechend dem Stand der Technik zu optimieren,
zu verstirken und auszubauen, um die Abnahme, Ubertragung und Verteilung des Stroms sicherzustellen. Der
starke Ausbau von Erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen und die gesetzlich vorgegebene Anschluss- und
Abnahmepflicht unabhingig von der Aufnahmefihigkeit des Netzes stellt die VNB vor grofle Herausforde-
rungen. Neben den konventionellen Ausbaumafinahmen kénnen die Netzbetreiber diesen Herausforderun-
gen gerecht werden, wenn sie ihre Netze intelligent steuern und an die gednderten Erfordernisse anpassen.
Die jeweilige Vorgehensweise und die angewendeten Mafinahmen kénnen dabei je Netzbetreiber hochst un-
terschiedlich sein. Aufgrund der in Deutschland sehr heterogenen Netzsituation muss jeder VNB Strategien
fir einen effizienten Netzbetrieb in der zukiinftigen Energieversorgung entwickeln. Hierfiir ist mit der
EnWG-Novelle im Jahr 2021 der § 14d EnWG und somit ein neuer Rechtsrahmen geschaffen worden.

Insgesamt haben 812 VNB (Vorjahreserhebung: 841) dariiber Auskunft gegeben, inwieweit sie Mafinahmen
zur Optimierung ihrer Netze durchgefiihrt haben. Insgesamt gaben 624 Unternehmen an, dass sie Mafnah-
men durchgefiihrt haben. Die nachfolgende Abbildung zeigt die von den VNB zur Netzoptimierung durchge-
fihrten Mafinahmen.
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Elektrizitit: Uberblickangewendeter MaRnahmen zur Netzoptimierung
und Netzverstarkung
Anzahl Verteilernetzbetreiber

459
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462
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Anderung der Netztopologie

Bau von Parallelsystemen

Erh6hung des Querschnitts von Leiterseilen
Einbau von Spannungsreglern

Einbau regelbarer Ortsnetztransformatoren
Regulierung der Seildurchhinge
Leiterseil-Monitoring
Hochtemperatur-Leiterseil

Spitzenkappung nach § 11 Abs. 2 EnWG
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71 M 31. Dezember 2020

31. Dezember 2021

Abbildung 44: Uberblick angewendeter Manahmen zur Netzoptimierung und Netzverstirkung

2.2 Kiinftiger Netzausbaubedarf

Um den kiinftigen Netzausbaubedarf der Verteilernetzbetreiber einschitzen zu kénnen, fithrt die Bundesnetz-
agentur jihrlich eine Abfrage iber den Netzzustand und den geplanten Netzausbau fiir die nichsten 10 Jahre
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durch. Die Abfrage 2022 wurde auf Grundlage des §14 Abs. 2 in Verbindung mit §14d EnWG alte Fassung®’
durchgefiihrt. Durch die Novellierung des EnWG im Juli 2021 hat sich der Kreis der Adressaten von 58 Vertei-
lernetzbetreibern auf 82 Verteilernetzbetreiber erhoht.

Der von den Verteilernetzbetreibern an die Bundesnetzagentur gemeldete Netzzustand und Netzausbau be-
zieht sich auf den Stand zum 31.12.2021. Die von den Verteilernetzbetreibern erhaltenen Informationen tiber
den zu erwartenden Netzausbau decken die Hochspannungsebene in Deutschland vollstindig ab. In der Mit-
telspannungsebene werden durch die Abfrage 2022 ca. 79,60 Prozent und in der Niederspannungsebene ca.
80,12 Prozent der Stromkreisldnge abgedeckt.

Der Planungszeithorizont beim Netzausbau nimmt von der Hochspannung bis hin zur Niederspannung ab.
Aus diesem Grund wird von den Netzbetreibern fiir die unteren Netzebenen in der Regel kein langfristiger
Netzausbauplan erstellt. Notwendige Netzausbaumafinahmen werden auf diesen Netzebenen kurzfristig um-
gesetzt. Seit der Abfrage 2021 konnen die befragten Verteilernetzbetreiber daher eine pauschale 10-Jahrespla-
nung flr die Netzebenen Mittelspannung, Umspannung Mittelspannung auf Niederspannung sowie Nieder-
spannung angeben. In der Regel wurde von den befragten Netzbetreibern auf Grundlage historischer Daten
sowie neuer Herausforderungen (wie z.B. der Integration von Ladesdulen) ein durchschnittlicher Investitions-
bedarf pro Jahr ermittelt und anschlieflend auf 10 Jahre hochgerechnet. Dieses Vorgehen ermdglicht eine bes-
sere Einschiatzung des erwarteten Investitionsbedarfs der unteren Netzebenen in den néchsten Zehn Jahren.

In den nachfolgenden Zahlen ist ausschlieflich Netzausbau enthalten, der zu einer Erhéhung der Ubertra-
gungskapazitit fithrt. Hierzu zdhlen neben Netzneubau auch alle Mafinahmen zur Netzverstirkung und Net-
zoptimierung sowie Ersatzmahnahmen, in deren Rahmen eine Erhéhung der Ubertragungskapazitit durchge-
fihrt wird. Nicht enthalten sind reine Ersatzmafnahmen (,Eins zu Eins“-Ersatz), Riickbau und Altlastenent-
sorgung. Diese wurden - soweit trotzdem gemeldet und als solche gekennzeichnet - aus den Zahlen herausge-
rechnet.

37 In der Fassung Juli 2021 bis Juli 2022
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Elektrizitit: Verteilernetzausbaubedarf mit Erhohung der Ubertragungskapazitit

in Mrd. Euro

Neubau, Ersatz mit Erhéhung der Ubertragungskapazitit, Verstirkung und Optimierung

Gesamt erwarteter
Verteilernetzausbau

davon durch

MaRnahmenplan gemeldet

davon durch aggregierte
10-Jahresplanung der unteren

bis 2032 Netzebenen gemeldet
HS 10,66 Mrd. Euro 10,66 Mrd. Euro -
HS/MS 3,10 Mrd. Euro 3,10 Mrd. Euro --
MS 13,01 Mrd. Euro 2,02 Mrd. Euro 10,99 Mrd. Euro
MS/NS 5,43 Mrd. Euro 0,07 Mrd. Euro 5,36 Mrd. Euro
NS 9,93 Mrd. Euro 0,44 Mrd. Euro 9,49 Mrd. Euro
Sonstige 0,14 Mrd. Euro 0,14 Mrd. Euro -
Gesamt: 42,27 Mrd. Euro 16,42 Mrd. Euro 25,84 Mrd. Euro

Tabelle 58: Elektrizitit: Verteilernetzausbaubedarf mit Erhéhung der Ubertragungskapazitit in Mrd. Euross

Von den 82 Verteilernetzbetreibern wurden 3.337 Einzelmafinahmen gemeldet. Von den 3.337 Einzelmafinah-
men befinden sich rund 32 Prozent bereits im Bau und weitere 25 Prozent in der konkreten Planung. Mit dem
Projektstatus ,,vorgesehen” sind 43 Prozent der Maffnahmen gemeldet. Insgesamt werden 92.872 Kilometer

Leitungslange® angegeben, die verstirkt, optimiert, neu gebaut oder ersetzt* werden sollen.

Der die Novellierung des EnWG im Juli 2021 erweiterte Adressatenkreis der Abfrage ldsst keinen direkten Ver-
gleich mit dem im Vorjahresbericht verdffentlichten Gesamtnetzausbaubedarf in Héhe von 27,61 Mrd. Euro
zu. Die Abfrage wurde um 24 Verteilernetzbetreiber erweitert und um einen Verteilernetzbetreiber des ur-
spriinglichen Adressatenkreises verringert.*! Betrachtet man nur die Verteilernetzbetreibern, die bereits in der
Vorjahresabfrage enthalten waren, ergibt sich eine Steigerung bei den geplanten Investitionen von 12,38 Mrd.
Euro. Bei diesen 58 Verteilernetzbetreibern ist ein Plus von 827 Einzelmafinahmen zu verzeichnen. Zusétzlich
wurden bei vielen Altmafinahmen*? im Rahmen der konkreteren Projektplanung Anpassungen der zu erwar-
tenden Kosten vorgenommen. Dies kann unter anderem durch eine erwartete Preissteigerung und oder Ver-

dnderungen des Projektumfangs begriindet sein.

Bezogen auf die Hochspannungsnetzebene lisst sich ein Vergleich des erwarteten Netzausbaus fiir 58 Vertei-
lernetzbetreiber darstellen, die seit der Abfrage 2019 (Basisjahr 2018) bis zur aktuellen Abfrage 2022 (Basisjahr

38 In der Netzebene" Sonstige" sind Projekte enthalten, die das Gesamtnetz betreffen oder bei denen keine klare Zuordnung einer {iber-
wiegend betroffenen Netzebene moglich war

%9 Freileitungen und Erdkabel

40 Bezieht sich nur auf Ersatz mit Erhdhung der Ubertragungskapazitit

41 Die DB Energie GmbH ist nicht mehr Teil der Abfrage

42 Als Altmafinahmen werden Mafnahmen bezeichnet, die mindestens seit der Abfrage 2021 Teil des gemeldeten Mafinahmenplans

sind.
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2021) Teil des Adressatenkreises sind. Es ist fiir diesen Adressatenkreis ein deutlicher Anstieg des erwarteten

Hochspannungsnetzausbaus in Héhe von 3,62 Mrd. Euro im Vergleich zum Vorjahr zu erkennen.

Elektrizitdt: bereinigter Hochspannungsnetzausbaubedarf mit Erh6hung
der Netzkapazitit

in Mrd. Euro
- Neubau, Ersatzmit Erhéhung der Ubertragungskapazitit, Verstarkung und Optimierung

10,50

2018 2019 2020 2021

M 10-Jahres Hochspannungsnetzausbau der 58 seit dem Jahr 2018 abgefragten Verteilernetzbetreiber

Abbildung 45: Elektrizitit: bereinigter Hochspannungsnetzausbaubedarf mit Erhohung der Netzkapazitit in
Mrd. Euro

Insgesamt wurden fir das Hochspannungsnetz von allen 82 befragten Netzbetreibern 1.214 Mafinahmen ge-
meldet, die sich im Bau befinden, vorgesehen oder bereits konkret geplant sind und die Netzkapazitit erho-
hen. In nachfolgender Tabelle ist der erwartete Ausbaubedarf der Hochspannungsnetzebene je Verteilernetz-
betreiber aufgefiihrt, sofern dieser iber 100 Mio. Euro liegt. Dabei liegen 11 der 19 genannten Verteilernetzbe-

treiber iiber einem fiir die nichsten zehn Jahre erwarteten Hochspannungsnetzausbau von 250 Mio. Euro.
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Elektrizitit: Hochspannungsnetzausbaubedarf mit Erhohung der Ubertragungskapazitit

in Mio. Euro
- Neubau, Ersatz mit Erhéhung der Ubertragungskapazitit, Verstirkung und Optimierung

erwarteter

. Hochspannungsnetz-

Hochspannungsnetzbetreiber auspbaubedgarf
in Mio. Euro

Avacon Netz GmbH 1.955,6
E.DIS Netz GmbH 1.833,6
Bayernwerk Netz GmbH 831,0
Westnetz GmbH 810,4
Schleswig-Holstein Netz AG 573,8
Stromnetz Berlin GmbH 526,3
Stromnetz Hamburg GmbH 418,1
NRM Netzdienste Rhein-Main GmbH 354,9
WEMAG Netz GmbH 352,7
Netze BW GmbH 348,9
Rheinische NETZGesellschaft mbH 326,5
N-ERGIE Netz GmbH 2253
Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH 212,7
Syna GmbH 201,4
LEW Verteilnetz GmbH 200,0
SachsenNetze HS.HD GmbH 197,4
TEN Thiringer Energienetze GmbH & Co. KG 167,5
SWM Infrastruktur GmbH & Co. KG 162,2
Energienetze Offenbach GmbH 103,4

Tabelle 59: Elektrizitit: Hochspannungsnetzausbaubedarf mit Erhéhung der Ubertragungskapazitit in Mio.
Euro

3. Investitionen

Als Investitionen im Sinne des Monitorings gelten die in 2021 aktivierten Bruttozuginge an Sachanlagen und
der Wert der in 2021 neu gemieteten bzw. gepachteten neuen Sachanlagen. Aufwendungen bestehen aus der

Kombination aller technischen und administrativen Mafdnahmen, die wihrend des Lebenszyklus eines Anla-
gengutes zur Erhaltung des funktionsfihigen Zustandes oder der Riickfithrung in diesen dienen, damit die

geforderte Funktion erfiillt werden kann.

Bei den nachfolgend dargestellten Ergebnissen handelt es sich um handelsrechtliche Angaben der Ubertra-
gungs- und Verteilernetzbetreiber aus den jeweiligen Bilanzen der Unternehmen. Die handelsrechtlichen
Werte entsprechen nicht den kalkulatorischen Werten, die nach der Systematik der ARegV in die Erlésober-
grenze der Netzbetreiber einberechnet werden.
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3.1 Investitionen und Aufwendungen Ubertragungsnetzbetreiber

Im Jahr 2021 brachten die vier deutschen UNB insgesamt ca. 5.161 Mio. Euro fiir Investitionen und Aufwen-
dungen in die Netzinfrastruktur auf. Dies entspricht einer Aufstockung von ca. 22 Prozent gegeniiber dem
Vorjahr (2020: 4.244 Mio. Euro). Die Differenz der tatsichlichen Ausgaben fiir die Netzinfrastruktur im Jahr
2021 und dem im vorjahrigen Monitoring fiir 2020 gemeldeten Planwert von 5.309 Mio. Euro betrigt ca.

148 Mio. Euro. Damit haben die Ubertragungsnetzbetreiber ihre geplanten Investitions- und Aufwendungs-
kosten zu 97 Prozent realisiert. Die Gesamtausgaben flir die Netzinfrastruktur setzen sich aus den in der nach-

folgenden Tabelle aufgezeigten Einzelpositionen zusammen:

Elektrizitit: Investitionen und Aufwendungen - Netzinfrastruktur der UNB

2020 2021
Investitionen (in Mio. Euro) 3.862 4.677
fir Neubau, Ausbau und Erweiterung ohne grenziiberschreitende Verbindungen 2.930 3.761
fir Neubau, Ausbau und Erweiterung grenziiberschreitender Verbindungen 506 327
in Erhalt und Erneuerung ohne grenziiberschreitende Verbindungen 424 555
in Erhalt und Erneuerung fiir grenziiberschreitende Verbindungen 3 34
Aufwendungen (in Mio. Euro) 382 484
ohne grenziiberschreitende Verbindungen 376 476
fur grenziiberschreitende Verbindungen 6 8
Gesamt 4.244 5.161

Tabelle 60: Investitionen und Aufwendungen fiir die Netzinfrastruktur der UNB
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Elektrizitat: Investitionen und Aufwendungen -
Netzinfrastruktur der Ubertragungsnetzbetreiber
in Mio. Euro

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 Plan

B [nvestitionen M Aufwendungen

Abbildung 46: Investitionen und Aufwendungen fiir die Netzinfrastruktur der UNB (inkl. grenziiberschreiten-
den Verbindungen)

Fiir das Jahr 2022 sind Investitionen von ca. 5.519 Mio. Euro und Aufwendungen von 520 Mio. Euro geplant.
Der geplante Gesamtbetrag fiir Investitionen und Aufwendungen von ca. 6.039 Mio. Euro liegt deutlich Giber
den in den Vorjahren realisierten Gesamtbetragen. Damit zeigt die Praxis, dass die Refinanzierungsbedingun-
gen von den Investoren auch fiir die Zukunft weiterhin als sehr gut eingeschitzt werden.

3.2 Investitionen und Aufwendungen der Verteilernetzbetreiber Strom

Investitionen und Aufwendungen in die Netzinfrastruktur der 808 VNB, die hierzu Angaben im Monitoring
gemacht haben, betrugen im Jahr 2021 insgesamt ca. 8.395 Mio. Euro (2020: 8.088 Mio. Euro). Dies entspricht
einem Anstieg von ca. 4 Prozent gegeniiber dem Vorjahr. Investitionen und Aufwendungen fiir Messeinrich-
tungen betrugen in 2021 ca. 734 Mio. Euro (2020: 371 Mio. Euro). Detaillierte Informationen zu Investitionen
in Messeinrichtungen sind im Kapitel Investitionen und Aufwendungen im Bereich Messwesen zu finden. Die

VNB planen fir das Jahr 2022 Investitionen und Aufwendungen in Hohe von 9.291 Mio. Euro.

In der nachfolgenden Abbildung werden die Investitionen und Aufwendungen einzeln und als Gesamtwert
seit dem Jahr 2013 sowie die geplanten Werte fiir das Jahr 2022 abgebildet. Die sichtbaren Spitzen der Investi-
tionen sowohl im Jahr 2016 als auch in 2021 diirften im Zusammenhang mit der Anreizregulierung stehen.
Die beiden Jahre waren als so genannte Fotojahre mafigeblich fiir die Erlése, welche die VNB in den dann fol-
genden Jahren erzielen durften. Dies setzt Anreize, Investitionssummen in diese Fotojahre zu verschieben
bzw. vorzuziehen. Ein moglicher Grund fiir die hohen Planwerte der Investitionen fiir das Nachfolgejahr zum
Fotojahr 2021 ist, dass die Erlésobergrenze mit dem Fotojahr 2021 unterperiodisch tiber den Kapitalkostenauf-
schlag angepasst wird. Darum besteht fiir die Netzbetreiber keine Notwendigkeit mehr alle Investitionen in
ein Fotojahr zu verschieben.



BUNDESNETZAGENTUR | BUNDESKARTELLAMT | 153

Elektrizitat: Investitionen und Aufwendungen -
Netzinfrastruktur der Verteilernetzbetreiber
in Mio. Euro

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 Plan

M Investitionen M Aufwendungen

Abbildung 47: Investitionen und Aufwendungen fiir die Netzinfrastruktur der VNB

Die Hohe der Investitionen der VNB ist abhingig von der Stromkreislidnge, der Anzahl der versorgten Messlo-
kationen und anderen individuellen Strukturparametern, insbesondere auch geographischen Gegebenheiten.
Tendenziell titigen VNB mit hoheren Stromkreislangen auch hohe Investitionen. Auch in den Verteilernetzen
bestitigt das tatsdchliche Verhalten der Netzbetreiber die sehr guten heutigen und zukiinftigen Refinanzie-
rungsmoglichkeiten.

Spitzeninvestitionen {iber 10 Mio. Euro pro Netzgebiet weisen 91 der Unternehmen auf. Diese 11 Prozent der
Unternehmen titigen jedoch 86 Prozent der Investitionen. In der nachfolgenden Abbildung werden verschie-
dene Investitionskategorien nach der Gesamtanzahl der Netzbetreiber und der Investitions- und Aufwen-
dungssumme dargestellt:
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Elektrizitit:Verteilnetzbetreiber nach Investitions-und
Aufwendungssummenin 2021
Anzahlund Volumen in Mio. Euro
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Abbildung 48: Anzahl der Verteilnetzbetreiber nach Investitions- und Aufwendungssummen

3.3 Investitionen und Anreizregulierung

Die Anreizregulierungsverordnung (ARegV) bietet Netzbetreibern die Moglichkeit, Kosten fiir Erweiterungs-
und Umstrukturierungsinvestitionen {iber die genehmigte Erlésobergrenze hinaus in den Netzentgelten an-
zusetzen. Auf der Grundlage des § 23 ARegV (Investitionsmafinahmen) erteilt die Bundesnetzagentur auf An-
trag von Ubertragungsnetzbetreibern Genehmigungen fiir einzelne Projekte, wenn die dort genannten Vo-
raussetzungen erfiillt sind. Gemif} § 35 Abs. 4 S. 1 ARegV (Ubergangsvorschrift) konnten Ubertragungsnetzbe-
treiber Antréige letztmalig zum 31. Méarz 2022 stellen.

Abweichend hiervon kénnen Antrige auf Verlaingerung der Genehmigungsdauer fiir Investitionsmafinah-
men, die bis zum Ende der dritten Regulierungsperiode (31.12.2023) befristet sind, gemaf § 35 Abs. 4 S. 2 Nr. 1
ARegV spitestens bis zum 30.06.2023 gestellt und maximal bis zum Ende der vierten Regulierungsperiode
(31.12.2028) befristet werden. Dartiber hinaus besteht gemaf § 35 Abs. 4 S. 2 Nr. 2 ARegV die Moglichkeit, wih-
rend der Geltungsdauer der jeweiligen Genehmigung - maximal bis zum Ablauf der vierten Regulierungsperi-
ode (31.12.2028) - Antrige auf Anderung der erteilten Genehmigung zu stellen.

Nach erteilter Genehmigung kann der Ubertragungsnetzbetreiber seine Erlésobergrenze um die mit dem Pro-
jekt verbundenen Betriebs- und Kapitalkosten unmittelbar im Jahr der Kostenentstehung anpassen. Die Uber-
priifung der angesetzten Kosten findet durch die Bundesnetzagentur im Rahmen einer ex-post-Kontrolle
statt.

3.3.1 Erweiterungsinvestitionen der UNB

Bis zum 31. Mirz 2022 sind 79 Antrige auf Genehmigung einer Investitionsmafinahme von den Ubertra-
gungsnetzbetreibern bei der zustidndigen Beschlusskammer gestellt worden. Mit diesen Maffnahmen sind An-
schaffungs- und Herstellungskosten in Héhe von rund 19,5 Mrd. Euro verbunden. Gegeniiber dem Jahr 2021
hat sich die Anzahl der von den Ubertragungsnetzbetreibern gestellten Antrige mehr als verdoppelt. Dies ist
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insbesondere darauf zuriickzufiihren, dass die Ubertragungsnetzbetreiber im letzten Jahr auf Antrige fiir Pro-
jekte, die eine vorherige Bestitigung im Netzentwicklungsplan Strom (NEP) bediirfen, verzichtet haben. Auf-
grund der diesjahrigen Bestitigung des NEP wurde die Antragsstellung fiir die NEP-Projekte nun nachgeholt.
Das beantragte Volumen hat sich im Vergleich zum Jahr 2021 ebenfalls deutlich erh6ht, wobei ein Grofteil der
Kosten zwei erstmals bestitigten Hochspannungsgleichstrom-Ubertragungssystemen aus dem NEP zugeord-
net werden kann.

3.3.2 Kapitalkostenaufschlag und Monitoring des Kapitalkostenabgleichs

Zum 1. Januar 2019 wurde fiir Stromverteilernetze erstmals das Instrument des Kapitalkostenaufschlags von
der Bundesnetzagentur umgesetzt. Demnach konnen Verteilernetzbetreiber fir notwendige Investitionen in
die Netzinfrastruktur, Software und andere aktivierungsfihige Anlagegiiter Aufschlige auf die von der Bun-

desnetzagentur genehmigte Erlésobergrenze beantragen.

Die so angepassten Erldsobergrenzen umfassen alle Netzkosten zzgl. einer Verzinsung des Eigenkapitals, die
den Verbrauchern von den Unternehmen tiber die Netzentgelte in Rechnung gestellt werden diirfen. Der Ka-
pitalkostenaufschlag enthilt dabei schon ein Element der Vorfinanzierung, da die Unternehmen schon ge-
plante Investitionen einpreisen konnen. Zum Stichtag 30.06.2022 sind 164 Antrége (99 in eigener Zustidndig-
keit und 65 fiir die Landesregulierungsbehérden Schleswig-Holstein und Brandenburg) auf Genehmigung des
Kapitalkostenaufschlags fiir das Jahr 2023 eingegangen.

Die Bundesnetzagentur hat fiir den Ausbau des Stromverteilernetzes bis zum 30. Juni 2022 Kapitalkostenauf-
schldge in Hohe von rund 5,0 Mrd. Euro fiir die Jahre 2019 bis 2022 genehmigt. Dies entspricht durchgefiihr-
ten oder geplanten Investitionen von rund 20,4 Mrd. Euro. Durch den Kapitalkostenaufschlag flief3en lediglich
die jahrlichen Kapitalkosten der Investitionen inkl. Eigenkapitalverzinsung in die Erlésobergrenzen eines Ka-
lenderjahres ein.

Zu den von der Bundesnetzagentur genehmigten Kapitalkostenaufschligen kommen weitere Investitionen
der 700 in Landeszustindigkeit regulierten Unternehmen unter 100.000 angeschlossene Kunden hinzu.

Die Genehmigung des Regulierungskontosaldos des Jahres 2020 beinhaltet den Plan-Ist-Abgleich des Kapi-
talkostenaufschlages 2020. Hierdurch wird ersichtlich, ob die Netzbetreiber ihre geplanten Investitionen auch
vollumfinglich realisiert haben. Die Bundesnetzagentur genehmigte fiir das Jahr 2020 Kapitalkostenauf-
schldge in Hohe von rund 1,09 Mio. Euro. Die IST-Kostenpriifung ergab einen tatsichlichen Kapitalkostenauf-
schlag in Hohe von rund 1,14 Mio. Euro.

3.4 Verzinsungshohen des Kapitalstocks

Investitionen in Strom- und Gasnetze sind duflerst kapitalintensiv. Der gebildete Kapitalstock bildet die ent-
scheidende Bemessungsgrundlage, aus dem der unternehmerische Gewinn, die Eigenkapitalverzinsung und

die eventuell durch Eigenkapitalsubstitution notwendige Fremdkapitalverzinsung sowie die sogenannte kal-
kulatorische Gewerbesteuer berechnet werden. Zusammen mit den kalkulatorischen Abschreibungen bilden
diese Groen die sogenannten regulatorisch gewéhrten Kapitalkosten.

3.4.1 Eigenkapitalzinssatz

Die Bemessungsgrundlage der Kapitalkosten ist im Wesentlichen durch die Anschaffungs- und Herstellungs-
kosten des Anlagevermogens (auf Englisch: regulatory asset base oder RAB) bzw. ihre noch abschreibbaren
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Restwerte geprégt. Zur Ermittlung der Eigenkapitalkosten ist zu den Restwerten des Sachanlagevermaogens
das betriebsnotwendige Umlaufvermogen hinzuzurechnen und das Fremdkapital abzuziehen. Die Eigenkapi-
talverzinsungshohe wird auf Grundlage eines risikolosen Basiszinssatzes, ergidnzt um einen Risikozuschlag,
bestimmt. Danach ist die risikobehaftete Wertpapierrendite im Marktgleichgewicht erwartbar aus der Summe
von risikolosem Zinssatz und Risikopramie (Capital asset pricing model [kurz CAPM]). Der Risikozuschlag ist
dabei das Produkt aus dem Marktpreis fiir das Risiko (Marktrisikoprimie) und dem nicht durch Diversifizie-
rung zu beseitigenden Risikoverhiltnis gegentiber dem Gesamtmarkt (Betafaktor).

Die Eigenkapitalverzinsungshohe ist eine entscheidende Kennzahl in regulierten Markten. Die aufgefiihrte
Abbildung (Entwicklung der regulatorisch gewéhrten EK-Renditen) zeigt die verordnungsseitig oder durch
tatsdchliche Festlegungen zugestandenen regulatorischen Eigenkapitalverzinsungen.

Entwicklungderregulatorisch gewdhrten EK-Renditen
Zinssatz in Prozent
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Abbildung 49: Entwicklung der regulatorisch gewahrten EK-Renditen

In einer zweiten Grafik (Entwicklung der Eigenkapitalzinsen (vor Koérperschaftsteuer)) werden diesen Zins-
satzentwicklungen ein vermutetes jahrliches Ergebnis gegentibergestellt, welches sich eingestellt hitte, wenn
die Eingangsparameter jahresscharf (ex-post) berechnet worden wiren. Die Werte zeigen den EK-Zins (mit
den Bestandteilen Basiszins und Wagniszuschlag) sowie die regulatorisch gewihrte Korperschaftsteuer, Ge-
werbesteuer und Aufindexierung (VPI-Xgen).
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Entwicklungder Eigenkapitalzinsen (vor Kérperschaftssteuer)
Zinssatz in Prozent
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Abbildung 50: Entwicklung der Eigenkapitalzinsen (vor Kérperschaftssteuer)

3.4.2 Eigenkapitalzinssatz II

Der Eigenkapitaleinsatz kann durch Einsatz von Fremdkapital substituiert werden. Eine vollstindige Substitu-
tion durch Fremdkapitalaufnahme ist praktisch nicht méglich, da kein Fremdkapitalgeber bereit sein diirfte
ohne jegliche Haftungsmasse Fremdkapital bereitzustellen. Je hoher der Eigenkapitaleinsatz ist, desto niedri-
ger diirfte tendenziell die Fremdkapitalzinssatzforderung ausfallen. Ab einem Eigenkapitaleinsatz von mehr
als 40 % gilt verordnungsseitig allerdings die These, dass sich ein Eigenkapitaleinsatz mangels fehlender sen-
kender Fremdkapitalzinssatzwirkung nicht mehr lohnt. Wenn die Eigenkapitalquote mehr als 40 % betragt,
wird der 40% libersteigende Prozentanteil deswegen genauso wie Fremdkapital behandelt; das heifit, das
dariiberhinausgehende, in der Kapitalstruktur vorhandene Eigenkapital wird mit dem nach § 7 Abs. 7 Strom-
bzw. GasNEV bestimmten Zinssatz (Mittelwertbildung {iber 10 Jahre) verzinst (EK-II-Zinssatz). In der nachfol-
genden Abbildung (Entwicklung der EK II-Verzinsung) werden einerseits die tatsachlich bei der Kostenprii-
fung verwendeten EKII-Zinssitze und andererseits die jahrlichen Ergebnisse nach StromNEV/GasNEV (10-
Jahresdurchschnitt) sowie die jahrliche Entwicklung der zugrundeliegenden Reihen gezeigt.
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Entwicklung der EKII-Verzinsung
Zinssatz in Prozent
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Abbildung 51: Entwicklung der EKII-Verzinsung

3.4.3 Fremdkapitalzinssatz

Fremdkapitalaufnahmen werden in den unterschiedlichen Regulierungsbereichen grundsétzlich in Hohe der
tatsidchlichen Finanzierungskondition anerkannt, es sei denn marktiibliche Zinshéhen werden tiberschritten.
Die Einzelfallpriifung wird jedoch, je nach Regulierungsform, durch eine andere Aufgriffgrenze definiert. Die
flir die Strom- und Gasnetze grundsitzlich beriicksichtigungsfahige Fremdkapitalzinshéhe ist in der nachfol-
genden Abbildung (Entwicklung der Fremdkapitalzinsen nach Aufindexierung (VPI-Xgen)), getrennt nach
normalem Anreizregulierungsregime (Budgetprinzip) und Investitionsmafnahmenregime, dargestellt. Ab der
3. Regulierungsperiode (RP) findet zudem der Kapitalkostenabgleich bei Verteilernetzbetreibern (VNB) An-
wendung. Der Fremdkapitalzins berechnet sich hier analog zur Fremdkapitalaufnahme tiber das normale An-
reizregulierungsregime. Im Gasbereich wurden demnach 3,03 % und im Strombereich 2,72 % fiir die 3. Regu-

lierungsperiode festgelegt.
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Entwicklung der Fremdkapitalzinsen nach Aufindexierung (VPI-Xgen)
Zinssatz in Prozent
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Abbildung 52: Entwicklung der Fremdkapitalzinsen nach Aufindexierung (VPI-Xgen)

4. Versorgungsstorungen Strom

Der System Average Interruption Duration Index — SAIDIewwe
bezeichnet die durchschnittliche Dauer der Versorgungsunter-
brechung fiir Nieder- und Mittelspannung je angeschlossenem
Letztverbraucher im jeweiligen Jahr. Dieser wird aus den Berich-
ten der Netzbetreiber tiber die in ihrem Netzgebiet aufgetretenen
Versorgungsunterbrechungen ermittelt. Fiir 2021 betragt der
SAIDIenwe 12,7 Minuten.

Betreiber von Energieversorgungsnetzen haben der Bundesnetzagentur gem. § 52 EnWG bis zum 30. April ei-
nes Jahres tiber alle in ihrem Netz im letzten Kalenderjahr aufgetretenen Versorgungsunterbrechungen einen
Bericht vorzulegen. Der Bericht enthilt Zeitpunkt, Dauer, Ausmaf und Ursache jeder Versorgungsunterbre-
chung, die langer als drei Minuten dauert. Zudem sind die Mafdnahmen zur Vermeidung zukinftiger Versor-
gungsunterbrechungen durch den Netzbetreiber zu benennen.

Fir die Berechnung der mittleren Nichtverfiigbarkeit der Letztverbraucher (System Average Interruption Du-
ration Index - SAIDIEnWG43) werden weder geplante Unterbrechungen noch Unterbrechungen aufgrund
von hoherer Gewalt, wie etwa die Flutkatastrophe im Ahrtal, beriicksichtigt. In die Berechnung fliefen nur

43 Der hier genannte SAIDIg,wg ist zu unterscheiden von der im Rahmen des Qualitdtsmanagements nach Anreizregulierungsverord-

nung (ARegV) ermittelten unternehmensspezifischen Kennzahl SAIDIaregv
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ungeplante Unterbrechungen ein, die auf atmosphérische Einwirkungen, Einwirkungen Dritter, Riickwirkun-
gen aus anderen Netzen oder auf andere Storungen im Bereich des Netzbetreibers zuriickzufiihren sind.

Fiir das Berichtsjahr 2021 haben 850 Netzbetreiber 166.733 Versorgungsunterbrechungen fiir 857 Netze zur
Bildung des SAIDIEnWG iibermittelt. Dies bedeutet im Vergleich zum Vorjahr 2020 eine Steigerung von 4.509
Unterbrechungen.

Der fiir die Nieder- und Mittelspannung berechnete Jahreswert von 12,7 Minuten je angeschlossenem Letzt-
verbraucher liegt unter dem Mittelwert der Jahre 2011 bis 2020 (13,63 Minuten/Jahr). Somit befindet sich die
Versorgungszuverlissigkeit fiir das Kalenderjahr 2021 weiterhin auf einem hohen Niveau.

Elektrizitat:Versorgungsstorungen nach §52 EnWG je Netzebene
in Minuten

15,31 | 15,91 ‘ 15,32 15,14 13,91
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= Mittelwert 2011-2020

Abbildung 53: Entwicklung des SAIDIEnWG von 2011 bis 2021

Der Anstieg der durchschnittlichen Unterbrechungsdauer ist auf die Zunahme der Auswirkungen von Unter-
brechungen in der Mittelspannung um 1,7 Minuten auf 10,3 Minuten zuriickzufiihren. Zudem ist ein Anstieg
um 0,3 Minuten auf 2,4 Minuten in der Niederspannung zu verzeichnen. Die Auswirkungen der fiir den SAI-
DIEnWG relevanten Stérungsanlisse sind im Berichtsjahr 2020 sowohl in der Nieder- als auch in der Mit-
telspannung gestiegen. Unter andrem verzeichnet der Anlass ,,atmosphérische Einwirkung” in der Nieder-
spannung eine starke Zunahme verglichen zum Vorjahr. Hierunter fallen z. B. Gewitter, Sturm, Eis, Eisregen
oder Schnee.

Ein mafigeblicher Einfluss der Energiewende und der damit einhergehenden steigenden dezentraleren, klein-
teiligeren und gleichzeitig lastferneren Erzeugungsstruktur auf die Versorgungsqualitit ist auch fir das Be-
richtsjahr 2021 nicht zu erkennen.
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5. Netzengpassmanagement

Netzbetreiber sind gesetzlich erméachtigt und verpflichtet, zur
Aufrechterhaltung der Sicherheit und Zuverlassigkeit des Elekt-
rizitatsversorgungssystems bestimmte Mafinahmen zu ergreifen.
Dazu gehoren sowohl netz- als auch marktbezogene Mafinah-
men, wie Netzschaltungen, ab- und zuschaltbare Lasten, Redis-
patch und Countertrading sowie Netzreserveeinsitze. In der fol-
genden Betrachtung werden netzbezogene Manahmen (Netz-

schaltungen) nicht betrachtet. Marktbezogene Maffnahmen und
die Netzreserve, werden als Netzengpassmanagement zusam-

mengefasst und analysiert:

Redispatch: Reduzierung und Erhéhung der Stromeinspeisung von Kraftwerken nach vertraglicher Verein-
barung oder einem gesetzlichen Schuldverhéltnis mit dem Netzbetreiber unter Erstattung der Kosten.

Netzreservekraftwerke: Vorhaltung und Einsatz von Kraftwerken zur Bereitstellung noch fehlender Redis-

patchleistung aus der Netzreserve nach vertraglicher Vereinbarung unter Erstattung der Kosten.

Einspeisemanagement: Abregelung von Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien- und KWK-Anlagen
auf Verlangen des Netzbetreibers mit Entschiddigung. Die Abregelung von erneuerbarer Erzeugung setzt
eine gleichzeitige Erhohung von Erzeugung an netzvertraglicher Stelle zum Ausgleich der Energiebilanz
voraus. In der Regel gleicht bislang noch der Bilanzkreisverantwortliche diese Fehlmengen aus. Der bilanzi-
elle Ausgleich kann aber - wie beim Redispatch - auch durch den Netzbetreiber erfolgen. Seit dem 1. Okto-
ber 2021 ist der Bilanzausgleich durch den anfordernden Netzbetreiber verbindlich, wurde aber zunichst
nicht vollstindig umgesetzt. Der Ausgleich kann zu Kosten und Erlésen (z. B. durch Ausgleichsenergiezah-

lungen) beim Bilanzkreisverantwortlichen fithren.

Anpassungsmafinahmen: Anpassungen von Stromeinspeisungen und/ oder Stromabnahmen auf Verlan-
gen des Netzbetreibers, ohne Entschddigung, wenn andere Mafdnahmen nicht ausreichen.

Diese sogenannten Netzengpassmanagementmafinahmen und die damit verbundenen Kosten werden der
Bundesnetzagentur gemeldet. Durch die Novelle des Netzausbaubeschleunigungsgesetzes (NABEG 2.0)
wurden die Regeln fiir Redispatch und Einspeisemanagement zum 1. Oktober 2021 gedndert. Die Umstel-
lung auf das Redispatch-2.0-Verfahren hat sich jedoch aufgrund von operationellen Schwierigkeiten verzo-
gert, sodass der bilanzielle Ausgleich fiir Redispatch mit EE (Einspeisemanagement) zunichst nur in Aus-
nahmefillen umgesetzt worden ist. Dieser Bericht basiert deshalb auf der bisherigen Abfragesystematik.
Soweit der bilanzielle Ausgleich im vierten Quartal 2021 von einzelnen Netzbetreibern bereits umgesetzt

wurde, sind diese Kosten in den Kosten des positiven Redispatches enthalten.

5.1 Gesamtentwicklungim Jahr 2021

Die folgenden Tabellen fassen die Regelungsinhalte, wesentlichen Instrumente und den Umfang der MafRnah-
men (Redispatch mit Markt- und Netzreservekraftwerken, Einspeisemanagement und Anpassungsmafinah-
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men) zusammen. Die Werte unterliegen fortlaufenden Aktualisierungen so dass Abweichungen zu den verof-
fentlichten Quartalszahlen der Bundesnetzagentur entstehen konnen. Unterjihrige Zahlen werden unter
www.bundesnetzagentur.de/systemstudie ver6ffentlicht. Das gesamte Mafnahmenvolumen fiir Netzengpass-
management ist im Jahr 2021 im Vergleich zum Vorjahr um 19% gestiegen. Die vorldufigen Gesamtkosten fiir
Netzengpassmanagement (EinsMan, Redispatch inkl. Countertrading und Einsatz Netzreserve) liegen bei rund
2,3 Mrd. Euro und sind damit ebenfalls gestiegen (2020: 1,4 Mrd. Euro). Hauptgriinde fiir den Anstieg der Men-
gen und Kosten sind hauptséichlich Nichtverfiigbarkeiten von Kraftwerken, Reparaturarbeiten an einem Um-

spannwerk im vierten Quartal 2021 sowie die stark gestiegenen Grofthandelspreise im zweiten Halbjahr 2021.

Langfristig betrachtet wird Stromnetzausbau die Kosten fiir Netzengpassmanagementmafinahmen wieder

senken.

Elektrizitit: NetzengpassmanagementmalRnahmen nach §13 EnWG im Jahr 2021

Redispatch Einspeisemanagement AnpassungsmafBnahmen

Gesetzliche §13 Abs.1.§13aAbs. 1. § 13 Abs. 2.3S.3 EnWGiV.m.§§ §13 Abs.2 EnWG:
Grundlage § 13b Absatz 4 EnWG: 14. 15 EEG. fur KWK-Anlagen Anpassung von
und Netz- und marktbezogene i.V.m.§ 3 Abs. 1S.3 KWKG Stromeinspeisungen.
Regelungs-  MalRnahmen: Netzschaltungen, Einspeisemanagement: Stromtransiten und
inhalt wie beispielsweise Regelenergie, Reduzierung der Stromabnahmen

ab- und zuschaltbare Lasten, Einspeiseleistung von EE-.

Redispatch und Countertrading, Grubengas- und KWK-Anlagen

Netzreserveeinsatze
Vorgaben MaRnahmen nach vertraglicher MaRnahmen auf Verlangen des MaRnahmen auf Verlangen des
fiir Vereinbarung mit dem Netzbetreibers mit Ersatz der Netzbetreibers ohne Ersatz der
betroffene Netzbetreiber mit Ersatz der Kosten nach § 13 Abs. 2.3S.3 Kosten nach
Anlagen- Kosten nach § 13 Abs. 1. EnWG i.V.m. §§ 14. 15 EEG. fiir § 13 Abs. 2 EnWG
betreiber §13aAbs.1. § 13c EnWG KWK-Anlagen i.V.m. § 3 Abs. 1S.

3 KWKG

Umfang im Redispatch Gesamtmenge Ausfallarbeit der EEG-vergiiteten  Abgeregelte Menge durch
Berichts- Erhohungen + Reduzierungen von  Anlagen AnpassungsmaRnahmen
zeitraum Marktkraftwerken und Erhéhung ~ (UNB und VNB): (UNB und VNB):

Reservekraftwerken (ohne

Probestarts und Testfahrten):

21.546 GWh

5.818 GWh 20,4 GWh

Kosten- Vorldufige Kostenschatzung fiir Vorldufige geschitzte Keine Entschadigungsanspriiche
schitzung Redispatch. Countertrading sowie  Entschadigungsanspriiche von fur Anlagenbetreiber bei
im Berichts-  Einsatz und Vorhaltung Anlagenbetreibern nach § 15 EEG  Anpassungen nach
zeitraum Netzreservekraftwerke: (UNB und VNB): § 13 Abs. 2 EnWG

1.478,6 Mio. Euro

807,1 Mio. Euro

Tabelle 61: Netzengpassmanagementmafinahmen nach §13 EnWG im Jahr 2021
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Elektrizitdat: NetzengpassmanagementmalRnahmen

2019 2020 2021

Redispatch

Gesamtmenge™ Marktkraftwerke in GWh 13.323 16.561 20.405

Kostenschitzung™ Redispatch in Mio. Euro 227 240 590

Kostenschatzung Countertrading in Mio. Euro 64 135 397
Netzreservekraftwerke

Menge'! in GWh 430 635 1.280

Kostenschatzung Abruf in Mio. Euro 82 100 249

Leistung'” in MW 6.598 6.596 5.670

Jihrliche Vorhaltekosten' in Mio. Euro 197 196 243
EinsMan

Menge Ausfallarbeit™ in GWh 6.482 6.146 5.818

Schitzung Entschadigungen in Mio. Euro 710 761 807
Anpassungen von Stromeinspeisungen

Menge in GWh 9 16 20

[1] Mengenangaben (Reduzierungen und Erhéhungen) inkl. Countertrading-MaRnahmen gemaR monatlicher Meldung an die
Bundesnetzagentur.

[2] Kostenschatzung der UNB auf Basis von Ist-MaRnahmen.

[3] Abrufe der Netzreservekraftwerke inkl. Probestarts und Testfahrten. Die Einspeisung von Netzreservekraftwerken wird nur erhéht.
[4] Summierte Leistung in- und ausldndischer Netzreservekraftwerke in MW. Stand jeweils zum 31. Dezember des jeweiligen Jahres.
[5] zzgl. weiterer abrufunabhingiger Kosten

[6] Reduzierung von Anlagen die nach dem EEG bzw. dem KWKG vergiitet werden.

Tabelle 62: Ubersicht Netzengpassmanagementmafinahmen

5.2 Redispatch Entwicklung im Jahr 2021

GemifR § 13 Abs. 1 EnWG sind die UNB berechtigt und verpflichtet, die Gefihrdung oder Stérung im Elektrizi-
tatsversorgungsnetz durch netz- und marktbezogene Mafnahmen zu beseitigen. Soweit die VNB fiir die Si-
cherheit und Zuverlassigkeit der Elektrizititsversorgung in ihrem Netz verantwortlich sind, sind diese auch
gemaf} § 14 Abs. 1 EnWG zur Ergreifung derartiger Maftnahmen berechtigt und verpflichtet.

In der nachfolgenden Abbildung ist ersichtlich, dass der Grofiteil der RedispatchmafRnahmen von den UNB
durchgefiihrt werden. Von den rund 268 GWh, die auf VNB Ebene durchgefiihrt wurden entfallen rund

41 GWh auf eigene Mafinahmen, und 227 GWh auf Unterstiitzungsmafinahmen, die von insgesamt 24 VNB
angefordert wurden. Die weiteren Abbildungen, Tabellen und Beschreibungen beziehen sich daher auf den
UNB Redispatch, wie er auch in den Quartalsberichten der Bundesnetzagentur dargestellt wird.
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Elektrizitiat: RedispatchmaRnahmen nach Ausfiihrungsebene 2021

in GWh

268 21.546
VNB Ebene UNB Ebene
(Eigene und UnterstiitzungsmafRnahmen) (Eigene MaRnahmen)
Abbildung 54: Redispatchmafnahmen nach Ausfithrungsebene 2021
Die folgende Tabelle fasst die Redispatcheinsétze 2021 zusammen.
Redispatchi.S.d. §13 Abs. 1 EnWG im Jahr 2021
in GWh
2021 2020
Gesamt 21.546 16.795
Aufteilung nach Absenkung/Erhéhung 21.546 16.795
davon Absenkung 10.742 8.522
davon Hochfahren 10.804 8.273
davon Marktkraftwerke 9.787 7.891
davon Reservekraftwerke (ohne Testfahrten/Probestarts) 1.017 382
Aufteilung nach MaBnahmenart 21.546 16.795
EinzeliiberlastungsmalRnahmen 11.539 11.561
4-UNB MaRnahmen 10.007 5.235
Aufteilung nach MaRnahmengrund 21.546 16.795
Spannungsbedingt 1.009 2.926
Strombedingt 20.537 13.869
Aufteilung nach geographischer Komponente 21.546 16.795
Nicht Grenziberschreitend 4.864 7.837
Grenziiberscheitend 16.682 8.958
davon Countertrading 8.550 5.671

Tabelle 63: Redispatch . S. d. §13 Abs. 1 EnWG im Jahr 2021



BUNDESNETZAGENTUR | BUNDESKARTELLAMT | 165

Im Jahr 2021 wurden im Rahmen des Redispatchprozesses Einspeisereduzierungen und -erhohungen in Héhe
von rund 21.546 GWh (10.742 GWh Einspeisereduzierungen und 10.804 GWh Einspeiseerh6hungen) von kon-
ventionellen Markt- und Netzreservekraftwerken angefordert. Die Anforderungen zur Leistungsverinderung
von Kraftwerken lagen somit tiber denen des Vorjahres (2020: 16.795 GWh).

Urséchlich fir diesen Anstieg war vor allem das vierte Quartal 2021. Die Griinde fiir diese Entwicklung waren
durch Niedrigwasser hervorgerufene Kohlelogistik-Probleme, die zu einer eingeschriankten Betriebsbereit-
schaft von mehreren Kraftwerken in Stid-Deutschland fiihrten. In der Folge wurde die Erzeugung durch Be-
zlige aus der Schweiz und teilweise Italien sowie aus Gaskraftwerken substituiert. Durch die die Nicht-Verfiig-
barkeit von Kraftwerken im Stiden gab es eine generell héhere Nord-Siid-Auslastung. Der dadurch bedingte
hohere Transportbedarf hatte einen zusétzlichen Bedarf an Redispatch zur Folge. Zudem wurde aufgrund der
starken Regenfille im Juli letzten Jahres ein Umspannwerk unterspiilt. Die notwendigen Reparaturarbeiten
und die dafiir notwendigen Abschaltungen von Stromleitungen im November und Dezember 2021 belasteten
das Ubertragungsnetz in Stidwestdeutschland erheblich.

Die vorldufigen Einsatzkosten fiir Redispatchmafinahmen mit Markt- und Reservekraftwerken und Counter-
trading-Mafinahmen lagen im Jahr 2021 bei rund 1.236,2 Mio. Euro und somit deutlich tiber dem Vorjahresni-
veau (2020: 474,7 Mio. Euro). Dieser Anstieg ist sowohl auf den starken mengenméifigen Anstieg der MafRnah-
men als auch auf die stark gestiegenen Grof3handelspreise zurtickzufiihren. Diese haben sich auf die Kosten
des borsenbeschafften Countertrades und des positiven Redispatch ausgewirkt.

Die operative Redispatcheinsatzplanung gliedert sich in unterschiedliche Prozessschritte. Dabei wird in die-
sem Bericht zwischen Einzeliiberlastungsmafinahmen, die einem Netzelement zugeordnet werden kénnen
und MafRnahmen aus dem 4-UNB Prozess unterschieden. Bei Letzteren wird durch die vier UNB gemeinsam
eine frithzeitige Einsatzplanung auf Basis von Modellrechnungen durchgefithrt.

5.2.1 Vorab-MaRnahmen der 4-UNB

Insgesamt wurden auf Basis der 4-UNB-Vorab-MafRnahmen 5.002 GWh abgeregelt und 5.006 GWh heraufge-
fahren (in Summe 10.007 GWh). Der Anteil dieser MaRnahmen an der gesamten Redispatch- und Netzreser-
vemenge macht demnach 46 Prozent aus.

Eine mengenmaifiige Zuordnung der gemeinsam angeforderten Mafnahmen zu einzelnen, verursachenden
Netzelementen ist laut UNB derzeit nicht méglich. Es zeigt sich allerdings, dass die Netzelemente, die maf-
geblich 4-UNB-Vorab-Mafinahmen auslésen, auch die unter IC5.2.2 dargestellten Netzelemente sind.

5.2.2 EinzeliiberlastungsmaBnahmen

Die Menge der Einspeisereduzierungen durch Einzeliiberlastungsmafinahmen umfasste im Gesamtjahr 2021
ein Volumen von ca. 5.740 GWh. Die zum Ausgleich getitigten Anpassungen durch Einspeiseerhéhungen be-
liefen sich auf ca. 5.797 GWh. Damit betrug die gesamte Menge dieser Redispatcheingriffe rund 11.539 GWh
und ist damit im Vergleich Vorjahr um konstant geblieben.
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Strombedingte Einzeliiberlastungsmafinahmen

Strombedingte Einzeliberlastungsmafinahmen lassen sich Netzelementen zuordnen und zum besseren Ver-

stindnis auf einer Karte darstellen. Die Nummerierung der in den nachfolgenden Tabellen dargestellten Net-

zelemente ist nicht als Rangfolge zu verstehen, da sich aufgrund der nicht dargestellten Mafinahmen aus den

4-UNB-Vorab-Mafinahmen eine Verschiebung der Mengen ergeben wiirde. Die Nummern dienen der Identi-

fizierung der Netzelemente in der Karte, welche die kritischen Netzelemente (Anzahl der tiberlasteten Stun-

den je Leitung - mindestens 48 Stunden) aus den Tabellen ihrer jeweiligen geographischen Lage zuordnet.

Elektrizitat: Strombedingte RedispatchmaBnahmen auf den am starksten betroffenen
Netzelementen im Jahr 2021

. . Menge
Dauer Menge Einspeise- Einspeise-
Nr. Betroffenes Netzelement Regelzone” . reduzierungen o
(in Std.) (in GWh) erhéhung
(in GWh)
1  Kontek (DK - Insel Seeland) 50Hertz 1959 39 39
2 Dollern-Sottrum TenneT 1219 932 934
3 Stromkreis Landesbergen - Ovenstadt TenneT 355 387 387
Altheim (Altheim-Sittling, Altheim-
4 Simbach-Sankt Peter (AT)) TenneT 334 103 103
5 Dorpen (D"orpen—Nlederlangen—Meppen— Tenne:T/ 216 81 81
Hanekenfihr) Amprion
6  Transformator Voslapp TenneT 171 56 52
7 Mecklar - Dipperz TenneT 170 58 58
8  Biirstadt-Lambsheim Amprion 152 43 56
9 Qvenstadt—Bechtgrdlssen (Ovenstadt- TenneT 143 76 76
Eickum-Bechterdissen)
Gebiet Daxlanden (Daxlanden-
10 Maximiliansau-Goldgrund, Daxlanden- TransnechW/ 130 40 41
Amprion

Weingarten)

Tabelle 64: Strombedingte Redispatchmafinahmen auf den am starksten betroffenen Netzelementen im Jahr

2021
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Elektrizitdt: Strombedingte RedispatchmalRnahmen auf den am starksten betroffenen
Netzelementen im Jahr 2021

Dauer Menge Einspeise- Eirser:egi:e-
Nr. Betroffenes Netzelement Regelzone'! . reduzierungen P
(in Std.) (in GWh) erhéhung
(in GWh)
1 Landesbergen (Landesbergen-Wechold- TenneT 198 152 150
Sottrum)
12 Leitung Ensdorf-Vigy Amprion 126 46 46
13  Borken/GieRen TenneT 85 25 25
14 Dipperz - GroRRkrotzenburg TenneT 84 23 23
15 Stromkreis Bergshausen - Borken TenneT 77 43 43
16 Sechtem (Sechtem-Paffendorf-Oberzier) Amprion 68 28 21
17  Leitung Vohringen-Dellmensingen Amprion 48 11 11
18 Leitung Frixheim Siid (Rommerskirchen- Amprion 48 6 6
St.Peter)
19  Stromkreis Borken - Waldeck - Twistetal TenneT 48 19 19

Tabelle 65: Fortsetzung der Tabelle zu strombedingten Redispatchmafdinahmen auf den am starksten betroffe-

nen Netzelementen im Jahr 2021
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Elektrizitat: Dauer von strombedingten EinzeliiberlastungsmaRnahmenaufdenam
stirksten betroffenen Netzelementenim Gesamtjahr 2021

O Dorpen West

Niederlangen(
O
5.

Hanekenfahr O

Wechold

Zeichenerklarung

S O
betroffenes Netzelement Gesamt 'Altheim 6
Dauer (in Std.)
< ellmensinge CQ st. Peter
482200 /shringer Murchen mbacl (AT)

— 201 - 600
@ 601 - 1000
e 1001 - 2000

O betroffener Knotenpunkt

Uber

Abbildung 55: Dauer von strombedingten Redispatch EinzeliiberlastungsmafRnahmen auf den am starksten

betroffenen Netzelementen im Gesamtjahr 2021
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Spannungsbedingte Einzeliiberlastungsmafnahmen

Neben den strombedingten Redispatchmafinahmen wurden im Gesamtjahr 2021 spannungsbedingte Redis-
patchmafinahmen von insgesamt etwa 1.009 GWh gemeldet. Das Gegengeschift wird fiir spannungsbedingte
Mafinahmen iber die Borse abgewickelt.** Der Bedarf an spannungsbedingtem Redispatch ist im Vergleich
zum Vorjahr gesunken (2020: 2.926 GWh). Der Blindleistungsbedarf von Leitungen hingt stark von der Aus-
lastung ab. Sowohl bei starker als auch schwacher Auslastung kann zusétzliche Blindleistung (spannungsbe-

dingter Redispatch) erforderlich sein.

Eine genaue Aufteilung der betroffenen Netzelemente und Netzgebiete ist der nachfolgenden Tabelle zu ent-

nehmen.

Elektrizitit: Spannungsbedingte RedispatchmalRnahmen im Jahr 2021™

Netzgebiet St inGWh

Regelzone TenneT 2140 796
davon Netzgebiet Ovenstaddt-Bechterdissen-Borken 1100 463
davon Netzgebiet Oberbayern 806 252
davon Dipperz - GrolRkrotzenburg 184 81
davon Mehrum-Grohnde-Borken 41 0
davon Netzgebiet Lehrte-Helmstedt-Kriimmel 09 0
Regelzone TransnetBW 302 90
davon Mittlerer Neckar, Obere Rheinschiene 302 90
Regelzone 50Hertz 154 121
davon Region Mitte 54 25
davon Region Siid 52 56
davon Region Ost 48 35
davon Region Sid (Thiringen); Region Mitte (Berlin) 00 5
Regelzone Amprion 05 3
davon Westfalen - Uentrop 05 3

[1]Da sich spannungsbedingte RedispatchmaRnahmen auf rdumlich gréRere Netzregionen (und nicht auf einzelne Leitungen bzw.
Umspannwerke) beziehen, wird aus Darstellungsgriinden auf eine Ubersichtskarte verzichtet.

Tabelle 66: Spannungsbedingte Redispatchmafnahmen im Gesamtjahr 2021

44 Beim spannungsbedingten Redispatch handelt es sich um Anpassungen der Einspeisung von Kraftwerken, so dass eine geéinderte
Blindleistungseinspeisung erfolgt. Fiir das Gegengeschift ist oft kein gezielter lokaler Ausgleich notig, daher wird es in der Regel tiber
den Strom-Intraday-Markt durchgefiihrt.
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5.2.3 Kraftwerkseinsdtze Redispatch

Im Gesamtjahr 2021 wurde von inldndischen Marktkraftwerken und von in- und auslidndischen Reservekraft-
werken eine Gesamtmenge von 15.323 GWh (6.053 GWh Einspeisereduzierungen und 9.271 GWh Einspeiseer-

héhungen) zur Behebung von Netzengpéssen erbracht.

Die nachfolgende Abbildung zeigt die Energietriger der zum Redispatch herangezogenen Kraftwerke. Ein Teil
der Redispatchmenge wird an der Borse beschafft, diese Mengen kdnnen keinem Energietriger zugeordnet
werden und fallen daher in die Kategorie ,,Unbekannt”. Im Wesentlichen finden sich hier die tiber die Borse
beschafften Ausgleichsgeschifte flir grenziiberschreitenden Redispatch wieder. oder auch fiir den spannungs-
bedingten Redispatch. Bei einigen Einsitzen ist dem UNB die verwendete Brennstoffart des Kraftwerks nicht

bekannt, diese werden ebenfalls unter der Kategorie ,,Unbekannt” zusammengefasst.

Elektrizitat: Kraftwerkseinsitze in Deutschland zum Redispatch nach
Energietragernin 2021

in GWh 4.725
3.398
847
40 5 71 185 1
———
-180 .
-943 -851
-1.653
-2.412
Braun- Erdgas Kern-  Mineralél- Pump-  Speicher-  Stein- Unbekannt
kohle energie  produkte speicher  wasser kohle

M Einspeisereduzierung M Einspeiseerhohung

Abbildung 56: Verteilung der Kraftwerkseinsitze im Redispatch nach Energietrdgern im Gesamtjahr 2021

Die folgende Tabelle zeigt, wie sich die Kraftwerkseinsitze auf einzelne Bundesldnder verteilen.
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Kraftwerksreduzierungen und -erhéhungen auf Anweisung der deutschen UNB im Jahr

2021 in GWh

Bundesland Absenkung Erhohung
Baden-Wirttemberg bis 50 GWh > 1000 GWh
Bayern bis 250 GWh bis 500 GWh
Berlin 0 GWh bis 10 GWh
Brandenburg bis 1000 GWh bis 10 GWh
Bremen bis 500 GWh 0 GWh
Hamburg 0 GWh bis 100 GWh
Hessen bis 100 GWh bis 250 GWh
Mecklenburg-Vorpommern bis 100 GWh bis 10 GWh
Niedersachsen > 1000 GWh bis 250 GWh
Nordrhein-Westfalen bis 1000 GWh bis 1000 GWh
Rheinland-Pfalz bis 50 GWh bis 100 GWh
Saarland 0 GWh bis 500 GWh
Sachsen bis 500 GWh bis 50 GWh
Sachsen Anhalt bis 10 GWh bis 10 GWh
Schleswig-Holstein bis 1000 GWh 0 GWh
Thiringen bis 10 GWh bis 10 GWh
nicht zuordenbar* bis 1000 GWh >1000 GWh

*Ein Teil der Redispatchmenge wird an der Borse beschafft, diese Mengen kénnen keinem Bundesland

Tabelle 67: Kraftwerksreduzierungen und -erhéhungen auf Anweisung der deutschen UNB im Jahr 2021
in GWh

5.2.4 Jahresdauerlinie der Redispatch-Einsitze

Die Jahresdauerlinie beschreibt den Redispatcheinsatz je Stunde in Deutschland, geordnet nach der abgesenk-
ten Energiemenge. Aus der Jahresdauerlinie ldsst sich ablesen, fiir wie viele Stunden der Redispatch-Bedarf

eine bestimmte Energiemenge unter- oder tiberschritten hat.
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Elektrizitit: Nach Menge geordneter Redispatch Einsatz (Absenkung) je
Stundein Deutschland 2021

in MW

6.507

5.878

4.i37

3.990

999
2.000
999
e
0 1.000 2.000 3.000 4.000 5.000 6.000 7.000 8.000

Index der Stundenin denen Redispatch erbracht wurde

Abbildung 57: Nach Menge geordneter Redispatch Einsatz (Absenkung) je Stunde in Deutschland 2021

Der Hochstwert der benétigten Redispatch-Absenkung lag im Jahr 2021 bei 6856,75MW. Mengen {iber 5.000
MW traten in 25 Stunden auf. In 3.754 Stunden wurde kein Redispatch durchgefiihrt.

5.2.5 Countertrading

Countertrading-Mafinahmen machten im Gesamtjahr 2021 rund 8.550 GWh der Redispatchgesamtmenge aus
und sind Bestandteil der Einzeliiberlastungsmafinahmen. Im Vergleich zum Vorjahr ist dies ein Anstieg von
tiber 50Prozent (2020: 5.671 GWh). Die Kosten fiir Countertrading lagen bei rund 397 Mio. Euro und sind somit
im Vergleich zum Vorjahr auf das nahezu Dreifache angestiegen (2020: 134 Mio. Euro). Damit sind die stark
gestiegenen Kosten nicht nur den hoheren Volumina, sondern insbesondere dem Preisanstieg im allgemeinen

Marktumfeld in der zweiten Jahreshilfte geschuldet.

Der Anstieg lasst sich grofitenteils auf die Erfiillung der Vorgaben aus der europdischen Strombinnenmarkt-
Verordnung (VO (EU) 2019/943) sowie dariiber hinaus auf eine kartellrechtliche Verpflichtung des UNB Ten-
neT TSO GmbH zuriickfithren, wonach TenneT sich iber die allgemein anzuwendenden Mindestvorgaben zu
einem weiteren inkrementellen Anstieg der Mindesthandelskapazitit an der Kuppelstelle zu Danemark-West
verpflichtete. Die Selbstverpflichtung sieht vor, dass Netzausbaumafnahmen eine Erhéhung der Mindesthan-
delskapazitit bewirken. Durch die zum 01.10.2020 erfolgte Verstirkung der Westkiistenleitung werden jahr-
lich (bis 2026) weitere 96 MW an Mindesthandelskapazitit zur Verfiigung gestellt. Dementsprechend wurde
im Berichtsjahr eine Mindesthandelskapazitit von 1396 MW erreicht. Mit Blick auf zukiinftige Netzausbau-
mafinahmen (z.B. Westkistenleitung) sind weitere Anpassungen der Mindesthandelskapazitit vorgesehen.
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5.2.6 Einsatz Netzreserve

Insgesamt wurden im Gesamtjahr 2021 an 217 Tagen Netzreserveabrufe mit einer Gesamtarbeit von rund
1.280 GWh getitigt. Netzreservekraftwerke werden sowohl als 4-UNB-Vorab-Mafinahme als auch als Einzel-
iiberlastungsmafinahmen angefordert. Nach einer Schitzung der UNB lagen die Kosten fiir den Abruf bei
rund 249 Mio. Euro. Die vorldufigen Vorhaltekosten zzgl. weiterer abrufunabhingiger Kosten belaufen sich
auf 243 Mio. Euro.

Die unten abgebildete Tabelle enthilt eine Zusammenfassung der Netzreserveeinsitze. Der ,Einsatz-Durch-
schnitt in MW" zeigt eine durchschnittlich angeforderte Leistung pro Einsatztag.

Elektrizitiat: Zusammenfassung der Netzreserveeinsitze in 2021

Einsatz- Maximale Leistungs- Summe
Tage Durchschnitt anforderung in MWh
in MW in MW
Januar 18 299 1.390 91.735
Februar 11 150 820 23.113
Marz 9 263 710 27.150
April 19 355 1.365 121.773
Mai 9 116 329 14.241
Juni 14 147 450 27.839
Juli 24 212 902 80.541
August 15 154 610 30.796
September 21 207 550 61.033
Oktober 20 362 1.190 141.839
November 27 443 1.404 256.170
Dezember 30 569 2.265 403.915
Gesamt 217 1.280.143

Quelle: Redispatch-Kraftwerkseinsatzmeldungen der UNB an die Bundesnetzagentur

Tabelle 68: Zusammenfassung der Netzreserveeinsitze im Gesamtjahr 2021

5.3 Einspeisemanagementmalinahmen und Entschadigungen

Das Einspeisemanagement ist eine speziell geregelte Netzengpassmanagementmafinahme gegentiber EE-,
Grubengas- und hocheffizienten KWK-Anlagen. Der erzeugte EE- und KWK-Strom aus diesen Anlagen ist
vorrangig in die Netze einzuspeisen und zu transportieren. Die verantwortlichen Netzbetreiber konnen unter
besonderen Voraussetzungen jedoch auch diese bevorrechtigte Einspeisung voriibergehend abregeln, wenn
die Netzkapazititen nicht ausreichen, um den insgesamt erzeugten Strom abzutransportieren. Insbesondere
miissen die vorrangigen Abregelungsmafinahmen gegeniiber nicht durch das EEG bzw. KWKG gefoérderten
Erzeugungsanlagen zuvor ausgeschopft werden. Die Netzausbaupflichten der fiir die Netzengpisse verant-
wortlichen Netzbetreiber bleiben trotzdem bestehen.
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Der Betreiber der abgeregelten Anlage hat einen Anspruch auf Entschidigung der entstandenen Ausfallarbeit
und -wirme (§ 15 Abs. 1 EEG). Diese Entschidigungskosten tragt der Netzbetreiber, in dessen Netz die Ursache
far die Einspeisemanagementmafinahme (EinsMan-Mafinahme) liegt. Der Anschlussnetzbetreiber muss dem
Anlagenbetreiber die Entschiddigung auszahlen. Lag die Ursache bei einem anderen Netzbetreiber, so muss der
verantwortliche Netzbetreiber dem Anschlussnetzbetreiber die Entschidigungskosten erstatten.

5.3.1 Entwicklung der Ausfallarbeit

In der folgenden Abbildung und Tabelle ist die Entwicklung der Mengen der durch Einspeisemanagement

verursachten Ausfallarbeit seit dem Jahr 2013 fiir die am stirksten betroffenen Energietrager dargestellt.

Elektrizitat: Ausfallarbeit verursacht durch Einspeisemanagement-
maBnahmen 6.482
in GWh 6.146

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Solarenergie Biomasse Wind (Onshore) Wind (Offshore) ™ Windenergie (Onshore/Offshore)

Abbildung 58: Ausfallarbeit verursacht durch Einspeisemanagementmafinahmen
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Elektrizitat: Ausfallarbeit verursacht durch EinspeisemanagementmaRnahmen
in GWh

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Windenergie 480,3 1.221,5 4.124,9 3.530,1 5.287,2 5246,9 6.272,5 59422 58176

Wind 4110,6 3.498,0 44612 3.890,5 50848 41450  3.408,3
(Onshore)
Wind

14,3 320 8260 13563 11876 17973  2.095,0
(Offshore)
Solarenergie 65,5 245, 227,7 1841 1631 1165  177.6 1648 2373
Biomasse 8,8 112,1 364,4 26,5 61,1 35,7 30,2 34,9 72,4
Sonstige 0,2 1,8 21,1 2,6 6,6 3,6 2.3 41 45
Gesamt 5548  1.580,6 4.722,3 3.743,2 55180 54027 6.482,5 6.146,0 5.817,6

Tabelle 69: Ausfallarbeit verursacht durch Einspeisemanagementmafinahmen

Im Vergleich zum Jahr 2020 (6.146 GWh) hat sich die Menge der Ausfallarbeit verursacht durch EinsMan-Maf-
nahmen mit 5.817 GWh um gut fiinf Prozent vermindert. Dieser Riickgang diirfte auf die sukzessive Inbe-
triebnahme von Netzausbauprojekten in Schleswig-Holstein zuriickzufiihren sein.

Die durch EinsMan-Mafnahmen entstandene Ausfallarbeit lag bezogen auf die gesamte eingespeiste Jahresar-
beit* aus Anlagen, fiir die ein Zahlungsanspruch nach dem EEG besteht (auch Direktvermarktung), bei

2,7 Prozent (2020: 2,8 Prozent). Damit sind rund 97 Prozent der im Jahr 2021 vermarkteten Energiemenge der
erneuerbaren Erzeugung produziert und den Nutzern zur Verfiigung gestellt worden.

Das Niveau der EinsMan-Maf nahmen lésst sich grundsitzlich auf verschiedene Ursachen zuriickfiihren. Ur-
sachen sind beispielsweise die Wetterverhiltnisse im jeweiligen Jahr und der Zubau von Erneuerbaren Anla-
gen. Das Niveau der Ausfallarbeit zeigt, dass bei weiterhin stetigem Zubau an Erneuerbaren Energien die not-
wendigen Maffnahmen zur Optimierung, Verstirkung und zum Ausbau der Netze ohne Verzug umgesetzt
werden miissen. Detailliertere und aktuellere Informationen zum Einsatz von Einspeisemanagement werden
in den Quartalsberichten zu Netzengpassmanagementmafnahmen*’ der Bundesnetzagentur umfassend dar-
gestellt.

45 y.a. Mittelachse mit HH/Nord-Dollern und Westkiistenleitung
46 Die durch Einspeisemanagement abgeregelte Energiemenge ist in diesem Wert nicht enthalten.

47 https://www bundesnetzagentur.de/systemstudie
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Die Verteilung der Ausfallarbeit auf die einzelnen Energietrager ldsst sich der folgenden Tabelle entnehmen.

Elektrizitit: Verteilung der Ausfallarbeit durch Einspeisemanagementmaf3nahmen
auf die Energietrager im Jahr 2021

Energietriger Au.sfallarbeit Yerteilung

in GWh in Prozent
Wind (onshore) 3.408,33 58,6
Wind (offshore) 2.095,05 36,0
Solar 237,35 4,1
Biomasse einschl. Biogas 72,37 1,2
KWK-Strom 2,74 <0,1
Laufwasser 0,96 <0,1
Sonstige 0,77 <0,1
Deponie-. Klar- und Grubengas 0,04 <0,1
Gesamt 5.817,62 100

Tabelle 70: Verteilung der Ausfallarbeit durch Einspeisemanagementmaffnahmen auf die Energietriger im
Jahr 2021

Laut den Meldungen der Netzbetreiber zu den Netzengpassmanagementmafnahmen wurde von Einspeise-
management wie folgt Gebrauch gemacht: Im Jahr 2021 sind die Ubertragungsnetzbetreiber die Hauptverur-
sacher von EinsMan-Mafinahmen. Dies ergibt sich aus der Auswertung der monatlichen Meldungen der Uber-
tragungs- und Verteilernetzbetreiber an die Bundesnetzagentur. Insgesamt wurden rund 73 Prozent der Aus-
fallarbeit durch Engpésse im Ubertragungsnetz verursacht, dabei wurden lediglich rund 37 Prozent der Ge-
samtausfallarbeit direkt an Anlagen abgeregelt und entschidigt, welche an das Ubertragungsnetz angeschlos-
sen sind. Die restlichen rund 63 Prozent wurden bei Anlagen abgeregelt, die an Verteilernetze angeschlossen
sind.
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Elektrizitit: Netzebenen der Abregelungen sowie der Verursachung von EinsMan-
MaRnahmenin 2021

Ausfallarbeit Anteil an .
. Gesamtausfallarbeit
in GWh .
in Prozent
Durchfiihrung durch den Ubertragungsnetzbetreiber
. 2.165 37
(Ursache im Ubertragungsnetz)
Durchfiihrung durch den Verteilernetzbetreiber 3.653 63
Eigene Mallnahmen der VNB
(Ursache im Verteilernetz) 1.588 27
Unterstut'zur!gsmafénamen der VNB 2 065 35
(Ursache im Ubertragungsnetz)
EinspeisemanagementmaRnahmen insgesamt 5.818 100

Tabelle 71: Netzebenen der Abregelungen sowie der Verursachung von EinsMan-Mafnahmen im Jahr 2021

Betrachtet man die Verursachung der Abregelungen von EinsMan-Mafnahmen tiber mehrere Jahre, lasst sich
erkennen, dass die Verursachung der Mafdnahmen in den Verteilernetzen stetig zunimmt. In der folgenden
Abbildung kann der zeitliche Verlauf der Verursachung betrachtet werden.

Elektrizitat: Verursachungvon EinMan-MaRRnahmen

in Prozent
89% 87%
83% 79%
73%
21% 27%
11% 13% 17%
2017 2018 2019 2020 2021
B Verursachung auf UNB-Ebene Verursachung auf VNB-Ebene

Abbildung 59: Verursachung von EinsMan-Mafinahmen

In vielen Regionen von Deutschland sind mittlerweile EinsMan-Maffnahmen nétig. Rund 77 Prozent der Aus-
fallarbeit entstehen jedoch durch EinsMan-Mafinahmen in den Bundesliandern Niedersachsen und Schleswig-
Holstein. Dabei ist insbesondere Niedersachsen mit rund 45 Prozent betroffen.
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Elektrizitiat: Regionale Verteilung der Ausfallarbeitim Jahr 2021
in GWh
Niedersachsen

2.643
Schleswig-Holstein
Brandenburg
Sachsen-Anhalt
Mecklenburg-Vorpommern
Nordrhein-Westfalen
Bayern

Rheinland-Pfalz

Thiiringen

Hessen
Baden-Wiirttemberg
Sachsen

Berlin

Saarland

Hamburg

Bremen

Abbildung 60: Regionale Verteilung der Ausfallarbeit im Jahr 2021

5.3.2 Entwicklung der Entschiadigungsanspriiche und -zahlungen

Bei den Kosten fiir Einspeisemanagement ist zwischen den geschitzten Entschiddigungsanspriichen der Anla-
genbetreiber im jeweiligen Jahr und den tatsichlich ausgezahlten Entschadigungen zu differenzieren.

Die geschitzten Entschidigungsanspriiche werden durch die Netzbetreiber anhand der Ausfallarbeit fiir er-
neuerbare Anlagen prognostiziert und monatlich an die Bundesnetzagentur gemeldet. Aufgrund dessen kon-
nen die entstandenen Kosten direkt ins Verhiltnis zur Ausfallarbeit gesetzt werden.

Die tatsdchlich ausgezahlten Entschddigungen stellen die durch die Netzbetreiber an Anlagenbetreiber im je-
weiligen Berichtsjahr ausgezahlten Entschiddigungen dar. Diese werden einmal jahrlich im Monitoring gemel-
det. In diesen Meldungen zu tatsachlich ausgezahlten Entschidigungen sind auch Kosten aus den Vorjahren
enthalten, die drei Jahre geltend gemacht werden konnen. Aufgrund dieses Abwicklungsverfahrens spiegeln
die im jeweiligen Jahr ausgezahlten Entschidigungszahlungen nicht die Betrage wider, die durch die Ausfall-
arbeit in dem jeweiligen Jahr verursacht wurden. Durch die Abfragestruktur lassen sich auch die Entschadi-

gungszahlungen fir Ausfallarbeit beziffern, die in den Vorjahren entstanden sind.
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Die Betreiber der betroffenen EE- und KWK-Anlagen werden durch die Entschidigung - im wirtschaftlichen
Ergebnis dhnlich wie abgeregelte konventionelle Kraftwerke beim Redispatch - annihernd so gestellt, als sei

ihre Einspeisung durch den Netzengpass nicht verhindert worden.*®

Die Summe der ausgezahlten Entschiddigungen hat sich im Jahr 2021 mit rund 774 Mio. Euro gegeniiber 2020
um rund 145 Mio. Euro vermindert (2020: 919 Mio. Euro) In den Zahlungen sind rund 2,1 Prozent (16,4

Mio. Euro) an Entschidigungen fiir Einspeisemanagement-Mafinahmen enthalten, die auf Grund von Netzen-
gpassen wegen Storungs- oder Instandhaltungsmafinahmen entstanden sind. Der Grofiteil von den ausge-
zahlten Entschidigungen im Jahr 2021 entfillt auf die EEG-Zahlungen, rund 33.000 Euro entfallen auf die
KWK-Zahlungen. Die ausgezahlten Entschiadigungen der Netzbetreiber an die Anlagenbetreiber werden tiber
die Netzentgelte von den Letztverbrauchern getragen und fiihrten im Jahr 2021 zu durchschnittlichen Kosten
von etwa 14,83 Euro pro Letztverbraucher (2020: 17,67 Euro; 2019: 20,43 Euro; 2018: 13,98 Euro; 2017:

11,37 Euro; 2016: 10,13 Euro; 2015: 6,26 Euro; 2014: 1,65 Euro). Diese Kosten fallen bei den Letztverbrauchern
in Regionen, die besonders von Einspeisemanagement betroffen sind, hoher aus. Zugleich werden die Letzt-
verbraucher in allen Netzgebieten in dhnlichem Umfang durch eine geringere EEG-Umlage entlastet, da die
EEG- bzw. KWK-Zahlungen fiir die abgeregelten Strommengen eingespart werden. In der folgenden Abbil-
dung ist die Entwicklung der im jeweiligen Jahr ausgezahlten Entschddigungen, verursacht durch EinsMan-
Mafdnahmen, ab dem Jahr 2012 dargestellt.

Die ausgezahlten Entschidigungen der Netzbetreiber werden grundsitzlich auf Basis von Rechnungen der
Anlagenbetreiber abgerechnet. Einige Netzbetreiber bieten zuséitzlich ein Gutschriftverfahren (ohne Rech-
nung des Anlagenbetreibers) an. Auf Grund dieser Abwicklungsverfahren spiegeln die im Jahr 2021 ausgezahl-
ten Entschddigungen nicht die Betrige wider, die durch die Ausfallarbeit im Jahr 2021 verursacht wurden.
Auch sind in den Entschidigungszahlungen fiir 2021 Zahlungen fiir Ausfallarbeit aus den Vorjahren enthal-

ten.

48 Bej EinsMan-Maftnahmen verbleiben deutlich eingeschriankte Restrisiken, wie z. B. durch den Selbstbehalt nach § 15 EEG, fiir die EE-
und KWK-Anlagenbetreiber. Abgeregelte Kraftwerke erhalten im Rahmen des Redispatch gleichwertige Strommengen vom Netzbe-
treiber, wodurch sie von Vermarktungsrisiken durch Netzengpésse freigestellt sind.
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Elektrizitat: Entschadigungszahlungen verursacht durch
EinspeisemanagementmaRnahmen 1.058,4
in Mio. Euro

919,2

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Abbildung 61: Entschidigungszahlungen verursacht durch Einspeisemanagementmafinahmen

Auf Grundlage der monatlichen Schitzungen der Netzbetreiber belaufen sich die geschitzten Entschidi-
gungsanspriiche der Anlagenbetreiber in 2021 auf rund 807 Mio. Euro und liegen damit rund 46 Mio. Euro
iiber denen des Jahres 2020.%° Dieser Anstieg von etwa sechs Prozent ist auf die verstarkte Abregelung von
Offshore-Windenergieanlagen zuriickzufithren.

Elektrizitat: Geschitzte Entschidigungsanspriiche der Anlagenbetreiber
verursacht durch Einspeisemanagementmafnahmen

in Mio. Euro
261 807
710
610 635
478
373
2014* 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

*Fir das Jahr 2014 wurde der Wert anhand einer Hochrechnung ermittelt.

Abbildung 62: Geschitzte Entschiadigungsanspriiche der Anlagenbetreiber verursacht durch Einspeisema-

nagementmafinahmen

Die von den Netzbetreibern an die Anlagenbetreiber gezahlten Entschiddigungen belaufen sich fiir das Jahr
2021 auf rund 774 Mio. Euro. Davon sind etwa 451 Mio. Euro fir Ausfallarbeit angefallen, die tatsichlich im
Jahr 2021 entstanden ist. Der Rest von rund 323 Mio. Euro sind Entschddigungszahlungen, die durch Ausfall-
arbeit in den Vorjahren entstanden sind. Damit sind rund 56 Prozent der im Jahr 2021 von den Netzbetreibern

49 Vgl. Quartalsberichte der Bundesnetzagentur unter https://www.bundesnetzagentur.de/systemstudie
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geschitzten Entschidigungsanspriiche der Anlagenbetreiber fiir die Ausfallarbeit des Jahres 2021 bereits abge-
rechnet. Rund 44 Prozent (356 Mio. Euro) der geschitzten Entschidigungsanspriiche sind zum Stand der Mo-
nitoringerhebung noch nicht ausgezahlt worden und werden somit wiederum in den néichsten Jahren Ein-
fluss auf die Hohe der ausgezahlten Entschidigungen haben. Die detaillierten Werte fiir die von den Netzbe-
treibern geschitzten Entschidigungsanspriiche und die tatsichlich ausgezahlten Entschidigungen sind in der

nachstehenden Tabelle zu finden.

Elektrizitit: Von den Netzbetreibern gemeldete Entschidigungszahlungen
nach Durchfiihrung und Auszahlung sowie der Verursachung
von Einspreisemanagementmafnahmen im Jahr 2021

Geschitzte
Entsch:idlgungs- Ausgezahlte Divc‘)n
anspriiche der e 1 Entschiadigungs-
. Entschadigungen
Anlagenbetreiber s zahlungen
Lo, in Mio. Euro . .
in Mio. Euro (in 2020) aus Vorjahren in
(aufgrund der Mio. Euro
MaRnahmen in 2021)
Durchfiihrung und Auszahlung der
Entschidigung durch den 419 529% 348 45% 144

Ubertragungsnetzbetreiber
(Ursache im Ubertragungsnetz)

Durchfiihrung und Auszahlung der
Entschadigung durch den 388 48% 426 55% 179
Verteilernetzbetreiber

Eigene Mallnahmen der VNB

. . 17 22,1% 17 23,1%
(Ursache im Verteilernetz) 8 ? 2 3.1% 83

UnterstiitzungsmaRnamen der
VNB 211 26,1% 247 31,9% 97
(Ursache im Ubertragungsnetz)

EinspeisemanagementmalRnahmen

. 807 100% 774 100% 323
insgesamt

Tabelle 72: Von den Netzbetreibern gemeldete Entschidigungszahlungen nach Durchfiihrung und Auszah-

lung sowie der Verursachung von Einspeisemanagementmaffnahmen im Jahr 2021
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5.4 Anpassungsmafnahmen

Die Ubertragungsnetzbetreiber sind gesetzlich berechtigt und verpflichtet, Stromeinspeisungen, Stromtran-
site und Stromabnahmen anzupassen oder diese Anpassungen zu verlangen (sog. Anpassungsmaffnahmen),
soweit sich eine Gefihrdung oder Stérung der Sicherheit oder Zuverlassigkeit des Elektrizititsversorgungssys-

tems nicht oder nicht rechtzeitig durch netz- und marktbezogene Maftnahmen beseitigen lasst.

Soweit Verteilernetzbetreiber fiir die Sicherheit und Zuverlissigkeit der Elektrizititsversorgung in ihrem Netz
verantwortlich sind, sind auch sie gesetzlich berechtigt und verpflichtet, Anpassungsmafnahmen durchzu-
fithren. Dariiber hinaus sind Verteilernetzbetreiber verpflichtet, Mafnahmen des Ubertragungsnetzbetreibers

nach dessen Vorgaben durch eigene Maftnahmen zu unterstiitzen (sog. UnterstiitzungsmafRnahmen).

Die Abschaltung von EE-, Grubengas- und KWK-Anlagen ist teilweise auch unabhingig von den Vorschriften
zum EEG-Einspeisemanagement erforderlich, sofern die Systemgefihrdung nicht durch einen Netzengpass,

sondern durch ein anderes Netzsicherheitsproblem hervorgerufen wird.

Im Jahr 2021 haben insgesamt sechs Verteilernetzbetreiber Anpassungsmafinahmen durchgefiihrt. Mit rund
73 Prozent wurden die meisten Anpassungsmafinahmen in Brandenburg ergriffen, gefolgt von Sachsen-An-
halt und Thiiringen mit rund 16 bzw. elf Prozent. Die Verteilung auf die Energietriger sind der folgenden Ta-

belle zu entnehmen.

Elektrizitat: Verteilung der Anpassungen von Stromeinspeisungen und Stromabnahmen
nach Energietragern im Jahr 2021

Energietriger Anpassung nach § 13 Abs. 2 Yerteilung

in GWh in Prozent
Abfall (nicht biologisch abbaubarer Anteil) 19,57 89%
Erdgas 2,44 11%
Sonstige Energietrager (nicht erneuerbar) 0,01 0%
Gesamt 22,02 100%

Tabelle 73: Verteilung der Anpassungen von Stromeinspeisungen und Stromabnahmen nach Energietriagern
im Jahr 2021
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6. Netzentgelte

Netzentgelte sind ein Bestandteil des Elektrizitatspreises. Sie
miissen sowohl von Haushaltskunden als auch Industrie- und
Gewerbekunden gezahlt werden. Uber die Netzentgelte werden
die Kosten fiir das Stromnetz (z. B. Ausbau und Mafnahmen zur
Systemsicherheit) auf den Letztverbraucher gewélzt.

Fiir Haushaltskunden mit einem Stromverbrauch zwischen
2.500 und 5.000 kWh pro Jahr betréigt der Anteil der Netzentgelte
am Strompreis flr das Jahr 2022 rund 23 Prozent. Nach einer
Stagnation 2021 sind die Netzentgelte fiir Haushaltskunden 2022
mit durchschnittlich 8,12 ct/kWh deutlich gestiegen (2021:

7,52 ct/kWh).

Die Hohe der Netzentgelte ist je nach Netzbetreiber und Region unterschiedlich. Die Ursachen dafiir sind
vielschichtig und héngen u. a. von folgenden Faktoren ab:

Auslastung der Netze: Diese wurden bspw. in den neuen Bundesliandern sehr grofziigig dimensioniert
und sind deshalb teilweise nicht gentigend ausgelastet.

- Besiedlungsdichte: In diinn besiedelten Gebieten werden die Netzkosten auf wenige Netznutzer ver-
teilt.

- Unterschiedlich hohe Kosten fiir Engpassmanagement.

- Alter der Netze: Altere Netze mit geringen Restwerten fiihren zu geringeren Netzkosten als neue
Netze.

- Qualitat der Netze: Diese hat tiber das Q-Element einen direkten Einfluss auf die Erlésobergrenze.

6.1 Ermittlung der Netzentgelte

Netzentgelte werden von den Ubertragungs- und Verteilernetzbetreibern erhoben und sind ein Bestandteil
des Endkundenpreises fiir Strom (vgl. hierzu auch den Abschnitt [Preise] im Kapitel [Einzelhandel]). Netzent-
gelte basieren auf den Kosten, die den Netzbetreibern fiir den effizienten Betrieb, Unterhaltung und Ausbau
der Netze entstehen. Diese regulierten Kosten sind die Grundlage der Entgelte, die Netzbetreiber von den
Netznutzern flir den Transport und die Verteilung der Energie verlangen diirfen. Gesetzlich vorgesehen ist,
dass in Deutschland nur bei der Entnahme von Strom Netzentgelte erhoben werden. Erzeuger und somit Ein-
speiser von Strom, die auch ,Netznutzer” sind, miissen keine Netzentgelte entrichten. Netzentgelte werden in
drei Schritten ermittelt:

Bestimmung der Netzkosten

Das Regulierungsregime ist in Regulierungsperioden unterteilt, die jeweils fiinf Jahre dauern. Vor jeder Regu-
lierungsperiode erfolgt die Ermittlung der Kostenbasis (geméf § 6 ARegV). Dabei priift die jeweils zustindige
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Regulierungsbehorde unternehmensindividuell nach den Grundsétzen der Stromnetzentgeltverordnung
(StromNEV) und auf Grundlage des testierten Jahresabschlusses die von den Netzbetreibern angesetzten Kos-
ten des Netzbetriebs. Die Kostenpriifung fiir die derzeit laufende dritte Regulierungsperiode (2019-2023) fand
ab dem zweiten Halbjahr 2017 auf Grundlage der Kosten des Basisjahres 2016 statt. Ergebnis dieses Schrittes
sind die als wirtschaftlich nachgewiesenen und betriebsnotwendig anerkannten Netzkosten, die wiederum als
Ausgangsbasis zur Bestimmung der aktuellen Erlosobergrenzen (EOG) dienen. Die 4. Regulierungsperiode be-
ginnt am 1. Januar 2024 auf Grundlage der Kosten des Basisjahres 2021.

Ermittlung der zuldssigen Erlose

Die anerkannten Netzkosten werden im zweiten Schritt gemaf den Vorgaben der ARegV in eine Erldsober-
grenze (EOG) tiberfiihrt. Mit der EOG wird festgelegt, welche Einnahmen jeder Netzbetreiber in den jeweiligen
Jahren einer Regulierungsperiode erzielen darf. Die sogenannten beeinflussbaren Kosten der Verteilernetzbe-
treiber werden dabei einem Effizienzvergleich unterworfen. Vergleichsmafistab ist hierbei das Verhiltnis der
eingesetzten Kosten (Input) zur zu erfiillenden Versorgungsaufgabe (Output). Fiir die Ubertragungsnetzbetrei-
ber kommt in der 3. Regulierungsperiode eine ,Relative Referenznetzanalyse’*® zur Effizienzmessung zur An-

wendung. Die ermittelten Ineffizienzen sind im Verlauf der Regulierungsperiode abzubauen.

Die Erl6sobergrenze wird innerhalb der Regulierungsperiode jahrlich nur unter gesetzlich bestimmten Vo-
raussetzungen angepasst. Zu solchen Anpassungen fithren u. a. folgende Faktoren:

e Anderungen sogenannter dauerhaft nicht beeinflussbarer Kosten; dazu zihlen bspw. Kosten fiir die
Verteilernetzbetreiber aus vermiedenen Netzentgelten (vgl. Abschnitt 1C6.4) oder Kosten fiir die Inan-
spruchnahme vorgelagerter Netzebenen oder Kosten fiir Redispatch und Einspeisemanagement (vgl.
Abschnitt IC5.1 und Abschnitt IC5.3). Bei den Ubertragungsnetzbetreibern kommen eine Fiille von
Kosten fiir Instrumente der Sicherung der Versorgungssicherheit und die Netzerweiterung dazu, insb.
Kosten fiir Investitionsmafnahmen gem. § 23 ARegV (vgl. Abschnitt 1C3.3) Kosten fiir Redispatch mit
Netzreservekraftwerken (vgl. Abschnitt IC5.1) und Kosten fir die Vorhaltung von Regelleistung (vgl.
Kapitel ID.).

e Der Verbraucherpreisgesamtindex, der die allgemeine Geldwertentwicklung abbildet;

e Der Kapitalkostenaufschlag (vgl. Abschnitt 1C3.3.2), der mit Beginn der 3. Regulierungsperiode am 1.
Januar 2019 eine Anpassung der Erlosobergrenzen der VNB entsprechend der (geplanten) Kapitalkos-
ten aus Investitionen in Neuanlagen sicherstellt. Dabei wird nicht zwischen Ersatz- und Erweite-
rungsinvestitionen unterschieden.

e Bei Verteilernetzbetreibern im Regelverfahren: das Qualitatselement;

e Ein Saldo des Regulierungskontos: Auf dem Regulierungskonto werden Abweichungen zwischen ge-
planten und tatséchlichen Gréfien erfasst und in der Folge auf die EOG zu- oder abgeschlagen. Dies

S0 Lt. § 22 Abs. 2 ARegV werden bei der relativen Referenznetzanalyse durch einen Vergleich mehrerer Netzbetreiber relative Abwei-
chungen der den tatsdchlichen Anlagenmengen entsprechenden Kosten von den Kosten eines Referenznetzes ermittelt. Der Netzbe-
treiber mit den geringsten Abweichungen vom Referenznetz bildet den Effizienzmafistab fiir die Ermittlung der Effizienzwerte; der
Effizienzwert dieses Netzbetreibers betriagt 100 Prozent.
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gilt insbesondere fiir Abweichungen zwischen den prognostizierten und den tatsichlichen Ver-
brauchsmengen, die zu Mehr- oder Mindererlésen fiihren. Zudem werden verschiedene Positionen
der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten (u. a. die Kosten fiir genehmigte Investitionsmaffnahmen
oder die Kosten aus der Inanspruchnahme vorgelagerter Netzebenen) sowie die genehmigten Werte
des Kapitalkostenaufschlags zunéchst als Plangrofie in der EOG berticksichtigt und die Differenz zu
den dann tatsédchlich entstandenen Kosten auf dem Regulierungskonto verbucht. Der Saldo des Regu-
lierungskontos wird verzinst. Wegen der zahlreichen Sondersachverhalte ist die Abrechnung des Re-

gulierungskontos ein komplexer Prozess.

Die zuldssigen netzbetreiberindividuellen EOGs waren bisher geméf! § 31 ARegV von der jeweils zustindigen
Regulierungsbehorde zu veroéffentlichen, nunmehr folgt diese Pflicht aus § 23b EnWG, der die bisher von § 31
ARegV erfassten Verdffentlichungspflichten in konkretisierender Form in das EnWG tiberfithrt und punktuell
ergdnzt. Mit Inkrafttreten der EnWG-Novelle 2021 wurde mit dem § 23b EnWG in Ansehung der BGH-Recht-
sprechung’! eine neue gesetzliche Grundlage fiir die Verdffentlichungspflichten unmittelbar im EnWG ge-

schaffen.

Bildung der Netzentgelte

Die Ermittlung der Netzentgelte durch die Netzbetreiber erfolgt auf Basis der in der StromNEV vorgegebenen
Grundsitze. Hierfiir werden die zulissigen Erlose (die Erlosobergrenze) moglichst ,verursachungsgerecht” den

vom jeweiligen Netzbetreiber betriebenen Netz- und Umspannebenen zugeordnet.

Anschliefiend werden die spezifischen Jahreskosten in Euro/kW (sog. ,Briefmarke*) beginnend mit der hchs-
ten betriebenen Netz- oder Umspannebene ermittelt. Diese ergeben sich aus der Division der der Ebene zuge-
ordneten Gesamtkosten und der zeitgleichen Jahreshochstlast der Ebene. Mit Hilfe der sogenannten Gleich-
zeitigkeitsfunktion (§ 16 StromNEV) erfolgt die Uberfiihrung dieser spezifischen Jahreskosten bei leistungsge-
messenen Kunden in vier Entgeltpositionen (Leistungs- und Arbeitspreis je fiir weniger als 2.500 Benutzungs-
stunden sowie ab 2.500 Benutzungsstunden). Grundidee der Gleichzeitigkeitsfunktion ist es, eine plausible
Annahme {iber den Verursachungsbeitrag des Anschlussnehmers zu den Netzkosten zu treffen. Dies erfolgt,
indem Netznutzer, die mit ihrer individuellen Jahreshochstlast mit einer hohen Wahrscheinlichkeit an der
Jahresnetzhochstlast des Netzes beteiligt sind, einen hohen Leistungsanteil zahlen. Diese Wahrscheinlichkeit
wird tber die Benutzungsstunden eines Netznutzers dargestellt und im Preissystem durch die Differenzierung
der Entgelte in grofier gleich und kleiner 2.500 Benutzungsstunden abgebildet. Netznutzer mit einer geringen
Benutzungsstundenanzahl haben daher einen relativ niedrigen Leistungs- und einen hohen Arbeitspreis zu
entrichten, wohingegen Netznutzer mit einer hohen Benutzungsstundenanzahl umgekehrt einen relativ ho-
hen Leistungs- und einen niedrigen Arbeitspreis zu entrichten haben. Fiir nicht leistungsgemessene Netznut-
zer in der Niederspannung (Entnahme von nicht mehr als 100.000 kWh pro Jahr aus dem Niederspannungs-
netz, insbesondere Haushalte und kleines Gewerbe) ist ein Arbeitspreis und ggf. ein Grundpreis festzusetzen.
Dafiir gibt es keine allgemeingiiltige Vorgabe. Arbeits- und Grundpreis miissen jedoch geméaf §17 Abs. 6
StromNEV ,in einem angemessenen Verhiltnis“ zueinanderstehen, was eine gewisse Spanne erlaubt.

51 BGH Beschluss v. 11.12.2018 - EnVR 21/18.
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Auf Basis der geplanten Absatzmengen und der ermittelten Netzentgelte werden die erwarteten Erlose der
Netzebene bestimmt. Die Differenz aus den der Ebene zugeordneten Kosten und den erwarteten Netzentgelt-
erlosen der Ebene (d. h. der nicht in der Ebene gedeckte Kostenblock) wird als Wilzungsbetrag an die nichste
Ebene weitergegeben und dort den Kosten der Ebene zugerechnet (sogenannte Wilzung der Kosten). Diese
Kostenwilzung wird in allen weiteren Ebenen angewandt, wobei die Niederspannung als unterste Netzebene
keine Kostenwilzung mehr vornimmt und somit die ihr zugeordneten Kosten komplett decken muss.

Jahrlich zum 15. Oktober des Vorjahres vorldufig und zum 1. Januar des Geltungsjahres endgiiltig veroffent-
licht der Netzbetreiber seine Netzentgelte auf seiner Internetseite. Unterjiahrige Anpassungen sind nicht zulés-
sig. In der sogenannten Verprobung nach § 20 Abs. 1 StromNEV legt der Netzbetreiber gegeniiber der Regulie-
rungsbehorde dar, dass die zuvor ermittelten Netzkosten (EOG) mit den vertffentlichten Netzentgelten ge-
deckt werden konnen und diese auch nicht Gibersteigen.

Angesichts der deutlichen Veranderungen der Erzeugungs- und Nutzungsstrukturen in Folge der Energie-
wende mit steigender volatiler Einspeisung, vermehrter Eigenversorgung und aufgrund des Ziels die Sekto-
renkopplung zusitzlich anzureizen, ist eine zunehmende Diskussion tiber einen Anpassungsbedarf bei der
Netzentgeltsystematik entstanden. Im Falle einer Reform muss jedoch sichergestellt werden, dass das Netz
nicht durch zu hohe Gleichzeitigkeiten tiberfordert wird. Diese Debatte kann, muss aber nicht zwingend zu
Anderungen in den Netzentgeltstrukturen fiihren.

Weitere Umlagen, die als Preisbestandteile in den Endverbraucherpreis einflief}en, werden im Kapitel 1G4.3
dargestellt.

6.2 Entwicklung der Netzentgelte in Deutschland

6.2.1 Entwicklung der Netzentgelte auf UNB-Ebene

Im Folgenden ist die Entwicklung der Netzentgelte der vier UNB fiir die Jahre 2017 bis 2022 fiir den Beispiel-
fall eines an die Hochstspannungsebene angeschlossenen grof3en Industriekunden mit einem Jahresver-
brauch von 850 GWh, einer Jahreshochstlast von 190 MW und rund 4.500 Benutzungsstunden dargestellt. Fiir
diesen Musterfall wurde eine Netzentgeltermifligung i. H. v. 75 Prozent gem. § 19 Abs. 2 StromNEV unter-
stellt.
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Elektrizitat: Entwicklung der UNB-Netzentgelte

in ct/kWh
/\ A\/
/
2017 2018 2019 2020 2021 2022
=—=TenneT 0,64 0,70 0,63 0,66 0,54 0,56
50Hertz 0,56 0,50 0,41 0,45 0,48 0,52
TransnetBW 0,32 0,37 0,36 0,42 0,45 0,52
= Amprion 0,28 0,41 0,35 0,41 0,42 0,50
e TenneT 50Hertz TransnetBW  ess=== Amprion

Abbildung 63: Entwicklung der Ubertragungsnetzentgelte

Die Entwicklung der Ubertragungsnetzentgelte in den jeweiligen Regelzonen wird neben Mengeninderungen
insbesondere durch die Verinderung der EOG des jeweiligen UNB und ab 2019 auch durch die regionale Wir-
kung der schrittweisen bundesweiten Angleichung der Ubertragungsnetzentgelte beeinflusst. Diese wird 2023
mit einem vollstindig vereinheitlichten Netzentgelt fiir die Netzebenen Hochstspannung und Umspannung
Hochstspannung/Hochspannung abgeschlossen. Das Niveau der jeweiligen EOG wird wiederum vor allem
durch die Netzausbaukosten sowie die Kosten fiir Redispatch (inkl. bisherigem Einspeisemanagement) als
auch durch die Kosten fiir Kraftwerksreserve und der Regel- bzw. Verlustenergie bestimmt. So sind die
Netzentgeltsteigerungen zu Beginn des betrachteten Zeitraumes insbesondere durch ansteigende Netzausbau-
kosten sowie Kostensteigerungen fiir Netzreserve, aber auch durch steigende Kosten fiir Redispatch- und Ein-
speisemanagementmaffinahmen bedingt. Der Riickgang der Netzentgelte in der 50Hertz-Regelzone im Jahr
2018 ist dabei hingegen insbesondere auf Kosteneinsparungen bei Redispatch- und den (damaligen) Einspeise-
managementmafinahmen durch die Inbetriebnahme der Thiringer Strombriicke zuriickzufithren. Der Grund
fiir den Riickgang der Ubertragungsnetzentgelte in allen vier Regelzonen im Jahr 2019 liegt vor allem in der
Umsetzung des Netzentgeltmodernisierungsgesetzes (NEMoG), wodurch 2019 erstmalig die Offshore-Anbin-
dungskosten aus den Ubertragungsnetzentgelten herausgeldst und in die neue Offshore-Netzumlage tiber-
fihrt wurden. Wiirden die Netzkosten in den Jahren 2018 und 2019 so dargestellt, dass die Positionen der
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Offshore-Kosten vergleichbar sind, fielen die Entlastungen 2019 gegentiber 2018 deutlich geringer aus; bei
TransnetBW kdme es sogar zu einem Anstieg der Netzentgelte fiir den Beispielkunden®2.

Der Anstieg der Ubertragungsnetzentgelte im Jahr 2020 ist insbesondere auf eine Erhéhung der EOG bei allen
vier UNB (u.a. bedingt durch steigende Netzausbaukosten und gestiegene Plankosten fiir die Regelenergiebe-
schaffung auf Grund gestiegener Regelenergiepreise im Bezugszeitraum 2018/19) sowie in den Regelzonen
Amprion, 50Hertz und TransnetBW auf die weitere Umsetzung der schrittweisen bundesweiten Vereinheitli-
chung der Ubertragungsnetzentgelte zuriickzufithren. Im Jahr 2021 sinken die Ubertragungsnetzentgelte nur
in der Regelzone von TenneT. Dieser Riickgang geht dabei u.a. auf eine sinkende EOG und den fiir TenneT
entlastenden Effekt der schrittweisen bundesweiten Angleichung der Ubertragungsnetzentgelte (wodurch
2021 bereits 60 Prozent der jeweiligen EOG bundesweit gewilzt werden) zurtick. Bei Amprion sinkt zwar
ebenfalls die EOG, die schrittweise bundesweite Angleichung der Ubertragungsnetzentgelte fiihrt aber zu Ent-
geltsteigerungen. Insgesamt wird der Effekt der geringeren EOG hier auch durch weitere Faktoren wieder aus-
geglichen und die Ubertragungsnetzentgelte steigen leicht. 50Hertz kann zwar 2021 zum ersten Mal von der
schrittweisen bundesweiten Angleichung der Ubertragungsnetzentgelte profitieren. Dieser Effekt wird aber
u.a. durch einen Anstieg der EOG tiberkompensiert. Bei TransnetBW wird hingegen die Wirkung einer stei-
genden EOG u.a. durch ansteigende Entgelte im Rahmen des schrittweisen bundesweiten Ausgleichs der
Ubertragungsnetzentgelte noch verstirkt.

Im Jahr 2022 sind die Netzentgelte fiir den dargestellten beispielhaften Industriekunden in allen Regelzonen
angestiegen, wobei der Anstieg in der Regelzone von Amprion am stiarksten ausfillt. Grund fiir den Anstieg
der Netzentgelte sind insbesondere die zum Teil stark gestiegenen EOGen der einzelnen Ubertragungsnetzbe-
treiber. Nur die EOG von 50Hertz ist im Jahr 2022 aufgrund von stark gesunkenen Redispatchkosten und eines
negativen Regulierungskontosaldos leicht riicklaufig. Die Steigerung der aggregierten EOG der vier Ubertra-
gungsnetzbetreiber geht insbesondere auf die weiterhin steigenden Netzausbaukosten sowie auf die gestiege-
nen Kosten fiir Regel- und Verlustenergie sowie die Netzreserve zuriick. Hier wirken sich u.a. die stark gestie-
genen Borsenstrom-, Brennstoff- und CO2-Preise aus. Nachdem im letzten Jahr erstmalig sowohl die Kunden
von TenneT als auch die Kunden von 50Hertz von der bundesweiten Angleichung der UNB-Entgelte profitiert
haben, sind im Jahr 2022 von der nun mittlerweile 80%igen bundesweiten Wilzung der UNB-Entgelte wieder-

holt nur die Netznutzer in der TenneT Regelzone begiinstigt.

Im Jahr 2023 werden die Erlésobergrenzen der UNB voraussichtlich durch einen Zuschuss im Rahmen der
"Strompreisbremse" konstant gehalten. Durch den letzten Schritt der bundesweiten Angleichung der UNB-
Netzentgelte und durch Anderungen bei den Planmengen kommt es zu Netzentgeltverinderungen im ein-
stelligen Prozentbereich (Riickgang bei TenneT, Anstiege bei den anderen UNB).

6.2.2 Entwicklung der durchschnittlichen Netzentgelte

Fiir die Betrachtung des durchschnittlichen Netzentgeltniveaus in Deutschland werden die Datenmeldungen

der Stromlieferanten zu den einzelnen Preisbestandteilen im Monitoring herangezogen. Diese tibermitteln fiir

52 Zur Ausgestaltung der Offshore-Netzumlage und einer Analyse zur Vergleichbarkeit der Netzentgelte mit und ohne Netzumlage
siehe auch Monitoringbericht 2019 Kap. 6.3.1.
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vorgegebene Abnahmefille verschiedener Vertragskategorien die durchschnittlichen Nettonetzentgelte53

ihrer jeweiligen Kunden. Dabei werden folgende Abnahmefille betrachtet:

Haushaltskunde: Seit dem Jahr 2016 wird im Monitoring das Abnahmeband zwischen 2.500 kWh und

5.000 kWh Jahresverbrauch (Band DC gemaf} Eurostat) und einer Versorgung in der Niederspannung den
Netzentgelten zu Grunde gelegt. Fiir die Jahre vor 2016 wurde ein Haushalt mit einem Jahresverbrauch von
3.500 kWh/Jahr betrachtet.

Gewerbekunde: Jahresverbrauch von 50 MWh, Jahreshdchstlast von 50 kW und Jahresbenutzungsdauer von

1.000 Stunden, Versorgung in der Niederspannung (0,4 kV).

Industriekunde: Jahresverbrauch von 24 GWh, Jahreshochstlast von 4.000 kW und Jahresbenutzungsdauer
von 6.000 Stunden, Versorgung in der Mittelspannung (10 oder 20 kV), Leistungsmessung. Die Vergilinstigun-
gen nach § 19 StromNEV bleiben bei dieser Darstellung unberiicksichtigt.

Anhand der Angaben der Lieferanten wird anschlieflend ein durchschnittliches Netzentgelt je Abnahmefall
flr das gesamte Bundesgebiet gebildet. Fir Haushaltskunden wird dabei das Netzentgelt mengengewichtet,
fir Gewerbe- und Industriekunden arithmetisch ermittelt. Zu beachten ist, dass das arithmetische Mittel die
breite Streuung der Netzentgelte und die Heterogenitit der Netzbetreiber bei diesen Abnahmefillen nicht ab-
bildet.

In den Jahren bis 2011 schlugen sich die ersten Kostenpriifungen nach Einfiihrung der Regulierung in sinken-
den Netzentgelten nieder. Der Anstieg der Netzentgelte seit 2012 und das Verbleiben der Netzentgelte auf ho-
hem Niveau wird durch verschiedene Faktoren beeinflusst: So stieg die Menge der dezentralen Einspeisung
an, was hohere Kosten durch Zahlung sogenannter vermiedener Netzentgelte zur Folge hatte. Gleichzeitig
stieg der Bedarf an Redispatch- und Einspeisemanagementmafinahmen. Schliefflich machte der Zubau von
EE-Anlagen weiteren Netzausbau erforderlich. Alle diese Punkte wirkten netzkostenerhéhend. Im Jahr 2018
wurde dieser Trend erstmals durchbrochen, und die Netzentgelte im mengengewichteten Durchschnitt sind
von 2017 auf 2018 um rund zwei Prozent gesunken. Dies ist insbesondere auf die Kostendampfung bei den
vermiedenen Netzentgelten infolge des NEMoG zuriickzufiihren. Trotz des Herauslésens der Offshore-Anbin-
dungskosten aus den Netzentgelten und der weiteren Abschmelzung der vermiedenen Netzentgelte nach dem
NEMoG konnte dieser Trend u. a. auf Grund steigender Kosten fiir den Ausbau des Stromnetzes und der ho-
hen veranschlagten Kosten fiir Maffinahmen zur Systemsicherheit nicht beibehalten werden. Im Jahr 2022
sind die Netzentgelte im Bereich der Haushaltskunden im Bundesdurchschnitt von 7,52 ct/kWh auf 8,12
ct/kWh (+8 Prozent) angestiegen und somit auf hohem Niveau. Dies bestitigt die Angaben der Verteilernetz-
betreiber in Zustindigkeit der Bundesnetzagentur aus dem letzten Jahr zu den vorlaufigen Netzentgelten fiir
das Jahr 2022. Nach deren Angaben steigen die Netzentgelte im bundesweiten Durchschnitt im Jahr 2022
splirbar an. Griinde sind u.a. steigende vorgelagerte Netzkosten in den Regelzonen 50Hertz, Amprion und
TransnetBW, Investitionen in die Netze, steigende Personalzusatzkosten bei vielen Netzbetreibern sowie stei-
gende Kosten fiir die Beschaffung von Verlustenergie aufgrund gestiegener Borsenstrompreise.

53 Nettonetzentgelte enthalten keine Umsatzsteuer.
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Elektrizitat: Entwicklung des durchschnittlichen,mengengewichteten
Nettonetzentgeltes (inkl. Messstellenbetrieb) fiir Haushaltskunden
in ct/kWh

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022

B Haushaltskunde 2.500 - 5.000 kWh (vor 2016 Abnahmefall 3.500, mengengewichtet)

Abbildung 64: Entwicklung des durchschnittlichen, mengengewichteten Netzentgeltes fiir Haushaltskunden
von 2013 bis 2022

Nach Angaben von Verteilernetzbetreibern in Zustindigkeit der Bundesnetzagentur zu den vorlaufigen Netz-
entgelten fiir 2023 steigen die Netzentgelte im bundesweiten Durchschnitt spiirbar an. Griinde sind u.a. stei-
gende Engpassmanagementkosten bei einigen VNB, Investitionen in die Netze sowie steigende Kosten fiir die
Beschaffung von Verlustenergie aufgrund gestiegener Borsenstrompreise. Einige Verteilernetzbetreiber pla-
nen zudem mit einem Mengenriickgang aufgrund von Energieeinsparungen.

Im Bereich der Nicht-Haushaltskunden liegen die Werte des Jahres 2022 im arithmetischen Mittel iiber dem
Niveau des Vorjahres: Bezogen auf den Abnahmefall des Gewerbekunden sind die Netzentgelte um rund
drei Prozent (+0,21 ct/kWh) auf 6,85 ct/kWh gestiegen. Fiir den betrachteten Abnahmefall des Industriekun-
den sind die Netzentgelte im arithmetischen Mittel um rund elf Prozent (+0,29 ct/kWh) auf 2,96 ct/kWh ge-

stiegen.
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Elektrizitat: Entwicklungder arithmetischen Nettonetzentgelte
(inkl. Messstellenbetrieb) fiir "Gewerbekunden" 50 MWh und

"Industriekunden" 24 GWhin ct/kWh

6,85

6,19 6,27 631 6,46 6,64

5,61 5,65 5,77 5,85

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
B "Gewerbekunde" 50 MWh (arithmetisch) W "Industriekunde" 24 GWh (arithmetisch)

Abbildung 65: Entwicklung der arithmetischen Nettonetzentgelte (inkl. Messstellenbetrieb) fiir ,Gewerbekun-
den“ 50 MWh und ,Industriekunden” 24 GWh

6.2.3 Entwicklung der Grundpreise

Fiir nicht-leistungsgemessene (SLP-)Kunden werden die Netzentgelte entweder nur durch den Arbeitspreis
oder durch eine Kombination aus Arbeitspreis- und Grundpreiskomponente abgebildet. Die Grundpreisland-
schaft fiir SLP-Kunden ist in Deutschland sehr unterschiedlich (siehe die Abbildung unten). Die nachfolgende
Tabelle zeigt allerdings, dass in den letzten Jahren deutschlandweit ein Trend zur Einfiihrung oder Erh6hung
des Grundpreises erkennbar ist. Der dabei hochste zu zahlende Grundpreis bleibt im Jahr 2022 weiterhin auf
dem Niveau vom Vorjahr (2021: 105 Euro/Jahr).
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Elektrizitat: Netzentgelt-Grundpreisim Jahr 2022

Bremen)

Grundpreise fiir SLP-Kunden

Mos [ 40 bis 60 €
[ obis20€ M 60 bis 80 €
[ 20 bis 40 € M tber 80 €

Abbildung 66: Grundpreise der Netzbetreiber fiir SLP-Kunden pro Jahr
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Elektrizitit: Grundpreis Netzentgelte
in Euro/Jahr

2017 2018 2019 2020 2021 2022

Durchschnittlicher Grundpreis 35 37 40 50 571 582
Maximaler Grundpreis 95 100 105 105 105 105
Minimaler Grundpreis ) 6 4 7 8 8 9
VNB ohne Grundpreis (Anzahl) 46 36 42 40 31 30

U Minimaler Grundpreis, von den VNB, die einen Grundpreis erheben.
Ll per Grundpreis fir das Jahr 2020, 2021 und 2022 wurde mit den Abgabemengen der VNB gewichtet.
Ungewichteter Mittelwert: 2020: 42€ pro Jahr; 2021: 45€ pro Jahr; 2022: 47€ pro Jahr

Tabelle 74: Entwicklung der Grundpreise

Die Hohe des Grundpreises wird 6ffentlich diskutiert. Die Bundesnetzagentur spricht sich in diesem Zusam-
menhang weiterhin fiir einen angemessenen Grundpreis als Fixkomponente aus. Die Angemessenheit des
Grundpreises orientiert sich dabei an einem Vergleich mit den Tarifen fiir leistungsgemessene Kunden in der
Niederspannung und an den fiir die Bereitstellung der Netzinfrastruktur entstehenden Kosten, die ganz tiber-
wiegend unabhingig von der tatsichlichen Netzinanspruchnahme sind. Die Bundesnetzagentur verkennt
nicht, dass der Grundpreis auch eine soziale Komponente hat und mit Anreizen zu Energieeinsparungen in

Einklang gebracht werden muss.

6.3 Regionale Verteilung der Netzentgelte

Die Hohe der Netzentgelte ist regional sehr unterschiedlich. Fiir einen Vergleich der Netzentgelte in Deutsch-
land werden im Monitoring von den Verteilernetzbetreibern Angaben zu den aktuellen Netzentgelten in ih-
ren Netzgebieten erhoben. Daraus lassen sich die drei betrachteten Abnahmefille (Haushalts-, Gewerbe- und
Industriekunde, (siehe 1C6.2) zusammentragen. Gemaft § 21 Abs. 3 EnWG sind alle Netzbetreiber verpflichtet,
die fir ihr Netz geltenden Netzentgelte auf ihren Internetseiten zu veréffentlichen. Aus den Angaben zu den
jeweiligen Arbeits- und Leistungspreisen je Verteilernetzbetreiber werden anschliefdend die fiir das Jahr 2022
gliltigen Netzentgelte in ct/kWh bestimmt. Die Angaben verstehen sich ohne die Entgelte fiir den Messstel-
lenbetrieb und ohne Umsatzsteuer. Zwecks Ubersichtlichkeit in der Darstellung werden die Netzentgelte in
sieben verschiedenen Klassen von kleiner 5 ct/kWh bis grofRer 10 ct/kWh eingeteilt. Es wurden im Strombe-
reich die Netzentgelte bei Verteilernetzbetreibern erfragt, unabhingig davon ob tatsidchlich Kunden in dieser
Kundengruppe vorliegen. Dies ist insbesondere relevant fiir Industriekunden. Zusétzlich wurden die Netzent-
gelte in eine Betrachtung nach Bundesldndern tiberfiihrt. Hierbei werden die einzelnen Netzentgelte mit der
jeweiligen Entnahmemenge gewichtet, um Aussagen tiber das durchschnittliche Netzentgeltniveau je Bundes-

land abzuleiten.*

54 Mengengewichtungen je Abnahmefall: Haushaltskunden = Entnahmemenge fiir Haushaltkunden i. S. d. § 3 Nr. 22 EnWG; Gewerbe-
kunde = Entnahmemenge fiir SLP-Letztverbrauchern abziiglich der Haushaltskunden; Industriekunde = Entnahmemenge von RLM-
Letztverbrauchern. Fiir die VNB, die in mehreren Bundesliandern titig sind, wurden die Mengen mit der entsprechenden Marktlokati-

onsverteilung gewichtet.
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Flir Haushaltskunden liegen laut Ergebnis der Monitoringabfrage bei den VNB die niedrigsten Netzentgelte
bei 3,48 ct/kWh und die héchsten bei 20,15 ct/kWh. Bei der Betrachtung der folgenden Tabellen und Karten
lasst sich das Netzentgeltniveau in den Bundesldndern und einzelnen Netzgebieten erkennen.

Elektrizitit: Nettonetzentgelte fiir Haushaltskunden in Deutschland fiir das Jahr 2022

in ct/kWh
Mengengewichteter - . . An?ahl‘
Bundesland Mittelwert* Minimum Maximum beruck.5|cht|gter
Verteilernetze
Schleswig-Holstein 9,79 6,00 11,94 41
Hamburg 6,03 11,94 4
Brandenburg 8,95 3,90 14,64 34
Mecklenburg-Vorpommern 4,95 10,42 19
Saarland 5,63 20,15 18
Baden-Wirttemberg** 5,22 18,67 125
Rheinland-Pfalz 5,55 13,05 52
Sachsen-Anhalt 5,60 10,00 33
Thiringen 5,66 9,30 38
Hessen 5,58 11,04 58
Sachsen 7,45 5,52 10,79 39
Nordrhein-Westfalen 3,48 11,43 107
Niedersachsen 7,24 5,05 11,88 73
Bayern 3,64 12,22 228
Berlin 6,03 17,80 7
Bremen 5,83 9,39 8

* Als Gewichtungsgrundlage wurde die Abgabemenge der Netzbetreiber in den jeweiligen Netzgebieten verwendet.
** Inklusive des Versorgungsgebietes der deutschen Enklave Biisingen innerhalb der Schweiz.

Tabelle 75: Nettonetzentgelte fiir Haushaltskunden in Deutschland® fiir das Jahr 2022

55 In den zu Grunde liegenden Daten sind auch einige Betreiber geschlossener Verteilernetze miterfasst, die Letztverbraucher mit Strom

versorgen, Netzentgelte fiir die Weiterleitung des Stroms geltend machen und am Monitoring gemaf § 35 EnWG teilgenommen ha-

ben.
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| 7Elektrizit§t:Verteilung der Netzentgelte fiir Haushaltskunden in Deutschland fiir das
Jahr2022

Haushaltskunde
Abnahmefall: 3.500 kWh/Jahr

7 bis <8 CentkWh

I unter 5 Cent/kWh 8 bis < 9 Cent/kWh Herausgeber: Bundesnetzagentur
Quellennachweis: © GeoBasis-DE / BKG 2018,

H i ® Lutum + Tappert 04_2022
- 5 bIS < 6 CenUkWh - 9 bIS < 10 CenUkWh Daten: Monitoring der Bundesnetzagentur 2022

Stand: 01.08.2022

| 6bis<7Cent/kWh | wber 10 Cent/kWh
Abbildung 67: Verteilung der Nettonetzentgelte fiir Haushaltskunden in Deutschland fiir das Jahr 2022
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Die Verteilung der Netzentgelte des Abnahmefalls 50 MWh/Jahr (hier: ,Gewerbekunden®) dhnelt denen der
Haushaltskunden. Die Spreizung der hochsten und niedrigsten Entgelte bewegt sich zwischen 2,31 ct/kWh

und 18,88 ct/kWh. Insgesamt ist das Netzentgeltniveau aber niedriger als das der Haushaltskunden.

Elektrizitit: Nettonetzentgelte fiir Gewerbekunden in Deutschland fiir das Jahr 2022

in ct/kWh
Mengengewichteter - . . An?ahl‘
Bundesland Mittelwert* Minimum Maximum beruck.5|cht|gter
Verteilernetze
Saarland 7,61 4,17 18,88 18
Hamburg 4,37 10,00 4
Brandenburg 3,63 14,64 34
Baden-Wirttemberg** m 4,23 17,40 125
Mecklenburg-Vorpommern 3,69 9,06 19
Schleswig-Holstein 4,67 10,07 41
Sachsen 4,04 9,41 39
Rheinland-Pfalz 4,16 11,72 52
Thiringen m 3,90 8,03 38
Hessen 3,89 9,98 58
Sachsen-Anhalt 4,18 8,87 33
Nordrhein-Westfalen 5,63 3,48 10,14 107
Berlin 5,63 4,97 16,87 7
Niedersachsen 3,77 11,08 73
Bayern 5,28 2,31 11,10 228
Bremen 4,37 8,75 8

* Als Gewichtungsgrundlage wurde die Abgabemenge der Netzbetreiber in den jeweiligen Netzgebieten verwendet.
** Inklusive des Versorgungsgebietes der deutschen Enklave Biisingen innerhalb der Schweiz

Tabelle 76: Nettonetzentgelte fur ,Gewerbekunden“ (Abnahmefall 50 MWh/Jahr) in Deutschland fiir das Jahr

2022
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Elektrizitat: Verteilung der Netzentgelte fiir Gewerbekunden in Deutschland fiir das Jahr
2022

Gewerbekunde
Abnahmefall: 50 MWh/Jahr

7 bis < 8 Cent/kWh

I unter 5 Cent/kWh 8 bis < 9 Cent/kWh Herausgeber: Bundesnetzagentur
Quellennachweis: © GeoBasis-DE / BKG 2018,

H i ® Lutum + Tappert 04_2022
- 5 bIS < 6 CenUkWh - 9 bIS < 10 CenUkWh Daten: Monitoring der Bundesnetzagentur 2022

Stand: 01.08.2022

| 6bis<7Cent/kWh | wber 10 Cent/kWh

Abbildung 68: Verteilung der Nettonetzentgelte fiir ,Gewerbekunden“ (Abnahmefall 50 MWh/Jahr) in
Deutschland fiir das Jahr 2022
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Bei den Netzentgelten fiir den Abnahmefall 24 GWh/Jahr (hier: ,Industriekunden®) fillt die Verteilung anders
aus. Die Netzentgelte sind im mengengewichteten Mittel in Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern
und Brandenburg hoher als im Rest des Landes. Im Saarland fallen im Durchschnitt die niedrigsten Netzent-
gelte an. Die Netzentgelte fiir den betrachteten Abnahmefall des Industriekunden bewegen sich zwischen
0,74 ct/kWh und 5,73ct/kWh. Hierbei ist zu beachten, dass mogliche Vergtinstigungen durch individuelle
Netzentgelte nach § 19 Abs. 2 StromNEV nicht berticksichtigt wurden. Im Einzelfall kann das individuelle
Netzentgelt eines anspruchsberechtigten Industriekunden niedriger ausfallen.

Elektrizitit: Nettonetzentgelte fiir Industriekunden in Deutschland fiir das Jahr 2022
in ct/kWh

Mengengewichteter - . . An?ahl.
Bundesland Mittelwert* Minimum Maximum beruck.5|cht|gter
Verteilernetze
Schleswig-Holstein 1,15 4,76 41
Mecklenburg-Vorpommern 1,69 4,43 19
Brandenburg 1,08 4,43 34
Hessen 1,74 4,48 59
Hamburg 3,09 2,52 4,01 4
Sachsen 2,06 4,31 39
Sachsen-Anhalt 1,52 4,23 32
Thiringen 2,09 4,20 36
Baden-Wirttemberg 1,64 4,91 124
Berlin 2,38 3,91 6
Niedersachsen 1,51 4,83 73
Rheinland-Pfalz 1,92 5,66 52
Nordrhein-Westfalen 1,51 4,78 109
Bremen 2,28 3,36 8
Bayern 2,48 0,74 5,73 219
Saarland 1,76 5,54 18

* Als Gewichtungsgrundlage wurde die Abgabemenge der Netzbetreiber in den jeweiligen Netzgebieten verwendet.

Tabelle 77: Nettonetzentgelte fir ,Industriekunden” (Abnahmefall 24 GWh/Jahr) in Deutschland¢ fiir das Jahr
2022

56 In den zu Grunde liegenden Daten sind auch einige Betreiber geschlossener Verteilernetze miterfasst, die Letztverbraucher mit Strom
versorgen, Netzentgelte fiir die Weiterleitung des Stroms geltend machen und am Monitoring gemaf § 35 EnWG teilgenommen ha-
ben.
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Elektrizitat: Verteilung der Netzentgelte fiir Industriekunden in Deutschland fiir das
Jahr2022

e
Mainz

Industriekunde
Abnahmefall: 24 GWh/Jahr

2,2 bis < 2,7 Cent/kWh
I unter 1,2 Cent/kWh 2,7 bis < 3,2 Cent/kWh Herausgeber: Bundesnetzage
Q © DE / BKG 2018,

[ 1,2bis < 1,7 Cent/kWh = 3,2 bis < 3,7 Cent/kWh Subin +Topper 04 2020 S
" 1,7bis<2,2 Cent/kWh [ uber 3,7 Cent/kWh Stand: 01.08:2022

Abbildung 69: Verteilung der Nettonetzentgelte fiir ,Industriekunden” (Abnahmefall 24 GWh/Jahr) in
Deutschland fiir das Jahr 2022
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Die Ursachen fiir die regional unterschiedlichen Netzentgelte sind duferst vielschichtig®’. Ein Hauptfaktor ist
eine verminderte Auslastung der Netze. Wihrend der Modernisierung der Netze in den neuen Bundeslandern
nach der Wiedervereinigung wurden diese aus heutiger Sicht hiufig zu groft dimensioniert. Diese Netze sind
nun teilweise nicht hinreichend ausgelastet, dennoch fallen die Netzkosten entsprechend der Dimensionie-
rung an. Ein weiterer Treiber ist die Besiedlungsdichte. In diinn besiedelten Gebieten miissen die Netzkosten
auf wenige Netznutzer verteilt werden, in dicht besiedelten Gebieten verteilen sie sich auf viele Netznutzer.
Bedeutsam fiir die unterschiedlich hohen Netzentgelte sind ebenso die Kosten fiir die Integration der Erneu-
erbaren Energien einschliefflich Einspeisemanagement geworden. Ebenfalls eine Rolle spielt das Alter der
Netze. Altere Netze mit geringeren Restwerten sind fiir den Netznutzer giinstiger als neue Netze. Ebenfalls von
Relevanz ist die Qualitit der Netze, da sie {iber das Q-Element einen direkten Einfluss auf die Erlésobergren-
zen hat. Neben den aufgefiihrten Ursachen fiir die Netzentgelthohe im eigenen Netz eines VNB ergibt sich
auch ein Einfluss aus dem vorgelagerten Ubertragungsnetz. Gestiegene Entgelte des Ubertragungsnetzbetrei-
bers, z. B. durch Investitionen in den Netzausbau und verstirkt eingesetzte Netzengpassmanagementmafinah-
men wie Redispatch und die Vorhaltung von Netzreservekraftwerken, fiithren zu héheren und bisher unter-
schiedlichen Kosten je Regelzone. Mit dem Netzentgeltmodernisierungsgesetz (NEMoG) hat der Gesetzgeber
auf diesen Umstand reagiert. Seit dem Jahr 2019 werden die Entgelte auf Ubertragungsnetzebene schrittweise
vereinheitlicht. Ab dem 1. Januar 2023 sind diese dann in Deutschland tiberall gleich hoch. Dadurch werden
insbesondere auch die Kosten der Netz- und Systemsicherheit, die in ihrer Gesamtheit im Wesentlichen auf
dieser Ebene anfallen, durch alle Netznutzer getragen.

6.4 Vermiedene Netzentgelte

Gemif! § 18 Abs. 1 StromNEV erhalten Betreiber von "dezentralen" Erzeugungsanlagen ein Entgelt vom Ver-
teilernetzbetreiber, in dessen Netz sie einspeisen. Dieses muss dem Netzentgelt entsprechen, welches durch
die geringere Einspeisung aus der vorgelagerten Netz- oder Umspannebene nicht bezahlt werden musste.
KWK-Anlagen, die im Rahmen einer Ausschreibung Zuschlagszahlungen fiir KWK-Strom erhalten wollen,
diirfen keine vermiedenen Netzentgelte beziehen. Im Jahr 2017 trat das Gesetz zur Modernisierung der
Netzentgeltstruktur (NEMoG) in Kraft.® Durch das Gesetz wurden unter anderem der Empfingerkreis und die
Hohe der vermiedenen Netzentgelte angepasst.

Demnach sind ab dem 1. Januar 2023 neu errichtete nicht-volatile Neuanlagen von der Zahlung vermiedener
Netzentgelte ausgeschlossen. In der Regelung verbleiben weiterhin - ohne zeitliche Begrenzung - die nicht-
volatilen Bestandsanlagen, welche vor dem 1. Januar 2023 in Betrieb gehen.

Die fortdauernde Auszahlung vermiedener Netzentgelte an Betreiber von nicht-volatilen Anlagen fiihrt somit
weiterhin zu einer ungleichen Belastung von Netznutzern in den einzelnen Netzgebieten.

Die Angaben im folgenden Abschnitt beziehen sich auf vermiedene Netzentgelte, die durch Netzbetreiber in
Bundeszustandigkeit ausgezahlt wurden. In den Jahren vor der Einfiihrung des NEMoG stieg die Hohe der

57 Siehe auch Bericht der Bundesnetzagentur zur Netzentgeltsystematik Elektrizitit, Seite 21.

58 Netzentgeltmodernisierungsgesetz vom 17. Juli 2017, BGBI I S. 2503; die BT-Drs. 18/11528 vom 15. Mérz 2017 enthilt den Gesetzent-

wurf der Bundesregierung mit Begriindung, Stellungnahme des Bundesrates und Gegenduflerung der Bundesregierung.
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ausgezahlten vermiedenen Netzentgelte stetig an und erreichte im Jahr 2017 mit 2,5 Mrd. Euro ihren Hoéchst-
wert.*® Durch die Wirkung des NEMoG reduzierten sich die ausgezahlten vermiedenen Netzentgelte im Jahr
2018 auf 1,3 Mrd. Euro. Im Jahr 2019 sanken die Auszahlungen fiir vermiedene Netzentgelte auf 1,2 Mrd. Euro.
Durch das Auslaufen der Zahlungen an volatile Erzeugungsanlagen fielen die vermiedenen Netzentgelte im
Jahr 2020 mit ca. 985 Mio. Euro erstmals unter die Marke von 1 Mrd. Euro.® Im Jahr 2021 wird mit vermiede-
nen Netzentgelten in Héhe von 1.066 Mio. Euro®, im Jahr 2022 mit 1.026 Mio. Euro gerechnet.

Hohe der vermiedenen Netzentgelte (ausgezahlt durch Netzbetreiberin

Bundeszustindigkeit)
in Mio. Euro je Jahr

2.526
1.870
1.066 1.026
1.362 1236
985
2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
(Plan)

Abbildung 70: Hohe der vermiedenen Netzentgelte (ausgezahlt durch Netzbetreiber in Bundeszustiandigkeit)®2

Wirkung der Auszahlung vermiedener Netzentgelte im Allgemeinen

Das Konzept der vermiedenen Netzentgelte hat zur Pramisse, dass durch die dezentrale Einspeisung die Ent-
nahme aus dem vorgelagerten Netz und damit dessen Inanspruchnahme vermindert werde und somit Net-
zinfrastrukturkosten eingespart wiirden.®® Die Einfiihrung des Prinzips der vermiedenen Netzentgelte beruhte
auf den Annahmen, dass die Flussrichtung des Stromes von der héchsten zur niedrigsten Spannungsebene
erfolgt. Die Annahme, dass die dezentrale Einspeisung mittel- bis langfristig zu einer Reduzierung der Netz-
ausbaumaflnahmen fithren wiirde, stammt aus der Zeit der Jahrtausendwende und ist jedenfalls heute unzu-
treffend.

59 Die Werte beziehen sich jeweils auf die Netzbetreiber in Bundeszustindigkeit. Die vermiedenen Netzentgelte, die die Netzbetreiber in
Landeszustidndigkeit auszahlen, werden der Bundesnetzagentur nicht gemeldet und kénnen entsprechend nicht berticksichtigt wer-
den.

60 Eine ausfiihrliche Betrachtung der Entlastungswirkung der dritten Stufe des NEMoG im Allgemeinen und mit Blick auf regionale
Unterschiede ist dem Monitoringbericht 2020 zu entnehmen: https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Mediathek/Be-
richte/2020/Monitoringbericht_Energie 2020.pdf?__blob=publicationFile&v=8 S. 175 ff.

61 Die Ist-Werte des Jahres 2021 erhilt die Bundesnetzagentur erst zum 31.12.2022.

62 Aufgrund der Beendigung der Verwaltungsabkommen sind die Werte der Netzbetreiber in Landeszustandigkeit von Mecklenburg-
Vorpommern ab dem Jahr 2016 und die Werte der Netzbetreiber in Landeszustandigkeit von Thiiringen ab dem Jahr 2020 nicht mehr
enthalten. Zahlen aus den Landesregulierungsbehorden liegen nicht aktuell vor.

63 Sjehe zuletzt z.B. Darstellung in BT-Drs. 18/11528 vom 15. Mérz .2017, S. 12
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Im Regelfall wird das Netz so dimensioniert, dass die Jahreshochstlast des Elektrizitatsbezugs allein durch den
Bezug aus dem vorgelagerten Ubertragungsnetz erfiillt werden kann. Dies geschieht aus guten Griinden, um
strukturelle Interessen an Engpéssen gegentiber dem vorgelagerten Netz zu vermeiden und die kiinftige
Marktteilnahme von Lasten am europiischen Strommarkt nicht durch Engpisse zu behindern. Im Ubrigen
dient es der Gewihrleistung der Versorgungssicherheit.

Die Reduzierung der an vorgelagerte Netzbetreiber zu zahlender Vergiitung als Folge dezentraler Einspeisung
darf daher nicht mit einer Reduzierung von Infrastrukturkosten verwechselt werden. Im Gegenteil: dort, wo
die Einspeisung durch dezentrale Kraftwerke die Jahreshochstlast tibersteigt und dementsprechend das Netz
grofRer dimensioniert werden muss, um die Elektrizitit abzutransportieren, steigen die Infrastrukturkosten

sogar.

Weiterfithrende ausfithrliche Darstellungen und Erlduterungen zu den vermiedenen Netzentgelten kdénnen

dem Monitoring 2020 entnommen werden.®

6.5 Netziiberginge Strom

Gemif § 26 Abs. 2-5 ARegV legt die Regulierungsbehérde bei einem teilweisen Ubergang eines Energieversor-
gungsnetzes auf einen anderen Netzbetreiber fest, welcher Anteil der Erl6sobergrenze zwischen den beteilig-
ten Netzbetreibern ibertragen wird. Ein teilweiser Netziibergang tritt insbesondere dann auf, wenn in einem
Verfahren fiir eine Wegerechtskonzession in einer Kommune ein anderer Netzbetreiber das Recht zum Be-
trieb der Energieversorgungsnetze tibernimmt (§ 46 EnWG). Zustindig in der Bund-Lander-Verteilung ist im-
mer die Regulierungsbehérde des abgebenden Netzbetreibers.

Durch die 2016 in Kraft getretene ARegV-Novelle hat sich das diesbeziigliche Verfahren wesentlich verandert.
Nach dem seit September 2016 geltenden § 26 Abs. 3-5 ARegV sind bei einem teilweisen Ubergang eines Ener-
gieversorgungsnetzes die Anteile der Erldsobergrenzen fiir den tibergehenden Netzteil durch die Regulie-

rungsbehorde von Amts wegen festzulegen, wenn die Parteien sich nicht verstindigen.

Bis zum 31. Dezember 2021 wurden bei der Bundesnetzagentur im Strombereich 17 Antrige auf Netziiber-

gang flr das Jahr 2021 gestellt.

64 https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Mediathek/Monitoringberichte/Monitoringbericht_Energie2020.pdf?__blob=publi-
cationFile&v=8, S.173-182.
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Elektrizitit: Anzeigen/Antrige fiir Netziiberginge
Anzahl

94
76

33
16 17

2017 2018 2019 2020 2021

Abbildung 71: Anzeigen/Antrige fiir Netziiberginge

Nachfolgende Ubersicht zeigt die Hohe der iibergegangenen Vermoégenswerte.

Hoheder Netziiberginge
in Mio. Euro
39
26 -
2017 2018 2019 2020 2021

Abbildung 72: Hohe der Netziiberginge

51 Netzliberginge, unter anderem auch Netziiberginge aus den Vorjahren, hat die Beschlusskammer 8 im Jahr
2021 entschieden.

6.6 Individuelle Netzentgelte § 19 Abs. 2 StromNEV

Ein individuelles Netzentgelt wird in Form einer Reduktion auf das allgemeine Netzentgelt bei Einhaltung
von bestimmten festgelegten Kriterien gewéhrt. Die zentrale Vorschrift des § 19 Abs. 2 StromNEV privilegiert
damit Letztverbraucher, die aufgrund ihres besonderen Verbrauchsverhaltens einen individuellen Beitrag zur
Senkung bzw. Vermeidung von Netzkosten erbringen. Dabei wird derzeit zwischen den atypischen

(§ 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV) und stromintensiven Netznutzern (§ 19 Abs. 2 Satz 2 StromNEV) unterschieden.
Wihrend die atypischen Netznutzer ihre Spitzenlast in die lastschwachen Nebenzeiten des Netzes verlagern,
zeichnen sich die stromintensiven Netznutzer durch einen gleichméifligen und zugleich dauerhaften Strom-
bezug aus. Die Kriterien zur Ermittlung dieser individuellen Netzentgelte wurden mit Beschluss BK4-13-739

vom 11. Dezember 2013 durch die Bundesnetzagentur konkretisiert und festgelegt.

Das fiir die Vereinbarung individueller Netzentgelte grundsitzlich vorgesehene Genehmigungsverfahren ist
als Folge der mit Wirkung zum 1. Januar 2014 erfolgten Festlegung zur sachgerechten Ermittlung individuel-
ler Entgelte nach § 19 Abs. 2 StromNEV (Beschluss BK4-13-739 v. 11.12.2013) in ein Anzeigeverfahren tiber-
fiihrt worden. Die Uberpriifung von individuellen Netzentgelten erfolgt seitdem nicht mehr im Rahmen einer
vorherigen Genehmigung, sondern innerhalb eines Anzeigeverfahrens vorbehaltlich einer moglichen Ex-

post-Kontrolle durch die zustindige Regulierungsbehorde.
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Letztverbraucher haben dabei die Méglichkeit, die mit dem Netzbetreiber geschlossene Vereinbarung tiber ein
individuelles Netzentgelt gemaf § 19 Abs. 2 StromNEV bis zum 30. September eines Jahres anzuzeigen. Nach
Ablauf jeder Abrechnungsperiode sind die betroffenen Letztverbraucher zudem verpflichtet, einen Nachweis
tiber die Einhaltung der festgelegten Kriterien zur sachgerechten Ermittlung individueller Netzentgelte bei

der zustindigen Regulierungsbehorde vorzulegen.

Erstmalig wurden die Anzeigen fiir individuelle Netzentgelte im Zustdndigkeitsbereich der Bundesnetzagen-
tur fir das Jahr 2014 registriert und abgerechnet. Bis zum Jahr 2021 ist die Anzahl der Letztverbraucher mit

tatsdchlich gewdhrten individuellen Netzentgelten stetig gewachsen.

Individuelle Netzentgelte konnen von einzelnen berechtigten
Unternehmen mit dem Netzbetreiber vereinbart werden und
fihren unter Einhaltung der rechtlichen Kriterien zu einer Re-

duzierung des Netzentgeltes fiir das jeweilige Unternehmen.

6.6.1 Atypische Netznutzung §19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV

Im Bereich der atypischen Netznutzung wurden im Jahr 2021 bei der Bundesnetzagentur insgesamt 7.108 An-
zeigen mit realisierter Inanspruchnahme der individuellen Netzentgelte registriert (siehe die nachfolgende
Tabelle).

In der Jahresperiode 2022 sind bei der Bundesnetzagentur 510 weitere Anzeigen zum individuellen Netzent-
gelt im Zusammenhang mit der atypischen Netznutzung mit einem Entlastungsvolumen von 15,7 Mio. Euro
eingegangen. Da sich unter den Anzeigen auch eine erhebliche Anzahl von Neuanzeigen bereits bestehender
individueller Netzentgeltvereinbarungen befinden, sind aktuell noch keine Aussagen zur Auswirkung auf das

Entlastungsvolumen moglich.
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Elektrizitit: Anzeigenbestand des individuellen Netzentgeltes fiir atypische
Netznutzung

2006 2017 2018 2019 2020 g0 Neuzugdnge
in 2022
Abgerechnete individuelle 3375 5210 5341 5692 6478 7.108 510
Netzentgeltvereinbarungen
Jahresarbeit
s 258 279 321 316 336 358 1,7
Reduzierungsvolumen 310,8 2718 2627 2537 2754 2960 15,6

in Mio. Euro

[1] Die Angaben beruhen auf ibernommenen Verbrauchswerten.

[2]Die Angaben fiir die Jahre 2020 und 2021 basieren auf Prognosen aus den eingereichten Anzeigen und gelten somit als geschatzte
Werte; flr das Jahr 2022 liegen momentan noch keine endgtiltige Werte vor.

Tabelle 78: Anzeigenbestand des individuellen Netzentgeltes fiir atypische Netznutzung

6.6.2 Bandlasten §19 Abs. 2 Satz 2 StromNEV

Im Bereich der stromintensiven Netznutzung lag das gesamte realisierte Entlastungsvolumen im Jahr 2021
mit ca. 801 Mio. Euro deutlich héher. Diese Reduktionssumme verteilte sich allerdings auf wesentlich weniger
Anzeigen. Im Jahr 2021 waren dies insgesamt 513 Abnahmestellen von Letztverbrauchern wie Grofibetriebe
oder Industrieunternehmen mit besonders energieintensiven Produktionsprozessen. Im Vergleich zum Jahr

2020 ist das Entlastungsvolumen somit um insgesamt 203,8 Mio. Euro angestiegen.

In der Jahresperiode 2022 sind bei der Bundesnetzagentur 65 weitere Anzeigen zum individuellen Netzentgelt
im Zusammenhang mit der atypischen Netznutzung mit einem Entlastungsvolumen von 228,7 Mio. Euro ein-
gegangen. Da sich unter den Anzeigen auch eine erhebliche Anzahl von Neuanzeigen bereits bestehender in-
dividueller Netzentgeltvereinbarungen befinden, sind aktuell noch keine Aussagen zur Auswirkung auf das

Entlastungsvolumen moglich.

Elektrizitat: Anzeigenbestand des individuellen Netzentgeltes fiir stromintensive
Netznutzung

2016 2017 2018 2019 2020 021  Neuzugdnge
in 2022
Abgerechnete |n'd|V|duelle 317 345 378 362 439 13 65
Netzentgeltvereinbarungen
Jahresarbeit
T 452 473 483 46,9 529 69,7 19,5
Reduzierungsvolumen 388,4 5238 5569 5158 5973 8011 228,7

in Mio. Euro

[1] Die Angaben beruhen auf (ibernommenen Verbrauchswerten.

[2]Die Angaben fiir die Jahre 2020 und 2021 basieren auf Prognosen aus den eingereichten Anzeigen und gelten somit als geschétzte
Werte; fiir das Jahr 2022 liegen momentan noch keine endgtltige Werte vor.
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Tabelle 79: Anzeigenbestand des individuellen Netzentgeltes fiir stromintensive Netznutzung

Elektrizitdt: Aufteilung des gesamten Entlastungsvolumens fiir die stromintensive
Netznutzung nach Netzebenen-Kategorien

in Mio. Euro

2016 2017 2018 2019 2020% 2021™ Neil:] z;'gf; ge
Ubertragungsnetz 790 1179 1555 132,0 133,8 2339 90,7
Regionalnetz 1680 2258 2139 176,5 2096 2689 89,7
Verteilnetz 1410 1801 1875 207,3 2539 2983 48,2
Gesamt 3880 5238 5569 515,8 597,3 8011 228,6

[1] Die Angaben beruhen auf Gbernommenen Verbrauchswerten.

[2]Die Angaben fir die Jahre 2020 und 2021 basieren auf Prognosen aus den eingereichten Anzeigen und gelten somit als geschitzte

Werte; flr das Jahr 2022 liegen momentan noch keine endgtiltige Werte vor.

Tabelle 80: Aufteilung des gesamten Entlastungsvolumens fir die stromintensive Netznutzung nach Netz-

ebene-Kategorien in Mio. Euro

Elektrizitat: Aufteilung des gesamten Letztverbrauchs fiir die stromintensive Netznutzung

nach Netzebenen-Kategorien
in TWh

2016 2017 2018 2019 20209 2021 Neil; z;gf; ge
Ubertragungsnetz 13,0 13,5 13,9 13,1 13,3 22,7 8,1
Regionalnetz 19,0 18,2 18,5 17,0 19,7 24,1 8,2
Verteilnetz 13,0 12,9 15,9 16,8 19,9 22,9 3,2
Gesamt 45,2 44,6 48,3 46,9 52,9 69,7 19,5

[1] Die Angaben beruhen auf ibernommenen Verbrauchswerten.

[2]Die Angaben fiir die Jahre 2020 und 2021 basieren auf Prognosen aus den eingereichten Anzeigen und gelten somit als geschatzte

Werte; flr das Jahr 2022 liegen momentan noch keine endgiiltige Werte vor.

Tabelle 81: Aufteilung des gesamten Letztverbrauchs fiir die stromintensive Netznutzung nach Netzebene-

Kategorien in TWh
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Die endgiiltigen Zahlen fiir das Jahr 2022 kénnen erst nach Abschluss der Anzeigenprifung sowie nach dem
vollstindigen Eingang der tatsachlich abgerechneten Daten bei der Berichtspflichterfillung durch betroffene
Letztverbraucher bekanntgegeben werden.

7. Elektromobilitit/ Ladesdulen und steuerbare Verbrauchseinrichtungen

7.1 Elektromobilitit/ Ladesiulen

Die Bundesregierung hat sich zum Ziel gesetzt, bis 2030 15 Mio. Elektrofahrzeuge (rein elektrische betriebene
Fahrzeuge) auf deutsche Strafien zu bringen. Um diese Zielmarke erreichen zu kénnen, werden sowohl die
Anschaffung von Elektromobilen als auch die Errichtung der benétigten privaten und 6ffentlich zugianglichen
Infrastruktur bundesweit geférdert. Flr die Betreiber von Elektrizititsversorgungsnetzen bedeutet dieser
Hochlauf der Elektromobilitit eine hohe Anzahl neuer Verbrauchseinheiten, die an die bestehenden Verteil-
netze angeschlossen und durch sie versorgt werden miissen. Die im Vergleich zu haushaltsiiblichen Anwen-
dungen hohen Ladeleistungen und die potentiell grofie gleichzeitige Belastung wihrend der Ladevorgéinge
insbesondere in den Abendstunden stellen fiir die Netzbetreiber dabei neue Herausforderungen dar.

Um stets eine vorausschauende Kapazititsplanung und einen sicheren Betrieb der Netze gewidhrleisten zu
koénnen, sind die Netzbetreiber daher auf hinreichende Informationen dariiber angewiesen, in welcher Anzahl
und an welcher Stelle Ladeeinrichtungen fiir Elektromobile in ihren Netzen errichtet werden. Im privaten Be-
reich reichen die Anschlusskapazititen der bestehenden Hausinstallationen teilweise aus, sodass der An-
schluss von Ladeeinrichtungen in diesen Fillen theoretisch auch ohne Beteiligung des Netzbetreibers moglich
wére. Aus diesem Grund ist seit dem Marz 2019 eine Anzeigepflicht beim Netzbetreiber fiir alle Ladeeinrich-
tungen fiir Elektrofahrzeuge in § 19 der Niederspannungsanschlussverordnung (NAV) enthalten. Die Inbe-
triebnahme von Ladeeinrichtungen ab einer Ladeleistung von 12 kVA bedarf zudem einer Zustimmung des
Netzbetreibers, wobei dieser nach dem Eingang der Anfrage zwei Monate Zeit fiir die Priifung des Sachver-
halts hat. Lehnt der Netzbetreiber das Anschlussbegehren ab, hat er die Hinderungsgriinde schriftlich mitzu-
teilen und mogliche Abhilfemafinahmen des Netzbetreibers oder des Anschlussnehmers unter Angabe des

erforderlichen Zeitbedarfs zu benennen.

Zum Stichtag 31.12.2021 waren nach Angaben der Netzbetreiber gemaf § 19 Abs. 2 der NAV 300.738 Lade-
punkte® im Netz angeschlossen. Diese Angabe schliefit neben den 6ffentlich zuginglichen Ladepunkten®®
auch an den Netzbetreiber zu meldende private Ladepunkte mit ein und entspricht somit nicht der Anzahl der
durch die Bundesnetzagentur verdffentlichten Ladepunkte. Im Hinblick auf die grofie Anzahl der allein in

65 Ein Ladepunkt ist gemaR § 2 Nr. 2 Ladesiulenverordnung als eine Einrichtung definiert, die zum Aufladen oder zum Auf- und Entla-
den von Elektromobilen geeignet und bestimmt ist und an der zur gleichen Zeit nur ein Elektromobil aufgeladen oder entladen wer-
den kann. Die Anzahl der 6ffentlich zuginglichen Ladepunkte entspricht somit der Zahl an E-Fahrzeugen, die im 6ffentlichen Bereich
gleichzeitig beladen werden kénnen.

66 Nach § 2 Nr. 5 Ladesaulenverordnung, ist ein Ladepunkt &ffentlich zuganglich, wenn der zum Ladepunkt gehérende Parkplatz von
einem unbestimmten oder nur nach allgemeinen Merkmalen bestimmbaren Personenkreis tatsdchlich befahren werden kann, es sei
denn, der Betreiber hat am Ladepunkt oder in unmittelbarer raiumlicher Ndhe zum Ladepunkt durch eine deutlich sichtbare Kenn-
zeichnung oder Beschilderung die Nutzung auf einen individuell bestimmten Personenkreis beschrankt; der Personenkreis wird nicht
allein dadurch bestimmt, dass die Nutzung des Ladepunktes von einer Anmeldung oder Registrierung abhingig gemacht wird.
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2021 zugelassenen Elektromobile (325.460 reine Elektrofahrzeuge, 286.404 Plug-In-Hybride)’ ist davon auszu-
gehen, dass insbesondere im privaten Bereich mehr Ladepunkte angeschlossen wurden, als den Netzbetrei-
bern bekannt ist. Im Bericht zum Zustand und Ausbau der Verteilernetze 2020 gaben die Netzbetreiber an, von
einer hohen Zahl nicht gemeldeter privater Ladepunkte auszugehen. In 412 Fillen konnte dem Anschluss ei-

ner Ladeeinrichtung dabei vom Netzbetreiber nicht unmittelbar zugestimmt werden.

Die hiufigsten Griinde fiir eine Ablehnung durch den Netzbetreiber waren:

mangelnde Kapazitit und Sicherungsleistung des vorhandenen Hausanschlusses

o fehlende Kapazititen im Netz

e  Gefahr von Uberschreitungen der Spannungsgrenzwerte

o fehlende Kurzschlussleistung im Netz

¢ mangelnde Abstimmung mit den Objekttrigern/Grundstiickseigentiimern

Die hiufigsten Abhilfemanahmen, die den Anschlussnehmern angeboten wurden, um die Hinderungs-

griinde fiir den Anschluss einer Ladeeinrichtung zu beseitigen, waren:
e Modernisierung und Verstirkung des Hausanschlusses
o Erstellung eines neuen Hausanschlusses
o Installation eines Lastmanagements bzw. Begrenzung der Ladeleistung
e Empfehlung einer kleineren Ladeeinrichtung

e Netzverstirkung (Transformatorstation, Leitungsquerschnitt) und Netzausbau

Der durchschnittliche Zeitbedarf fiir die Beseitigung der Hinderungsgriinde durch den Netzbetreiber wurde
mit 1 - 2 Monaten beziffert. In den wenigen Fillen, in denen NetzausbaumafRnahmen notwendig wurden,

entstanden auch grofere Verzogerungen.

Mit dem Gesetz zu Sofortmafnahmen fiir einen beschleunigten Ausbau der erneuerbaren Energien und wei-
teren Mafinahmen im Stromsektor vom 20. Juli 2022 wurden der Bundesnetzagentur neue Aufgaben und Be-

67 Kraftfahrt-Bundesamt (2022), Fahrzeugzulassungen (FZ), Bestand an Kraftfahrzeugen und Kraftfahrzeuganhingern nach Bundesldn-

dern, Fahrzeugklassen und ausgewéhlten Merkmalen, 1. Januar 2021 und 1. Januar 2022, zuletzt abgerufen am 29.08.2022 unter
https://www.kba.de/DE/Statistik/Fahrzeuge/Bestand/Vierteljaehrlicher_Bestand/viertelj%C3%A4hrlicher_bestand_node.html


https://www.kba.de/DE/Statistik/Fahrzeuge/Bestand/Vierteljaehrlicher_Bestand/viertelj%C3%A4hrlicher_bestand_node.html
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fugnisse geméaf §14a EnWG zur Forderung und Starkung der Netzintegration sog. steuerbarer Verbrauchsein-
richtungen, deren prominentestes Beispiel die Elektromobilitit (bzw. Ladeeinrichtungen) ist, ibertragen. Al-

lerdings tritt diese Regelung erst am 1. Januar 2023 in Kraft.

Neben einer funktionierenden Integration in die Stromnetze, ist fiir den Erfolg der Elektromobilitéit der Auf-
bau einer interoperablen und flichendeckenden 6ffentlich zuginglichen Ladeinfrastruktur von grofier Be-
deutung. Auf EU-Ebene wurden daher schon 2014 mit der ,Richtlinie 2014/94/EU tiber den Aufbau der Infra-
struktur fir alternative Kraftstoffe“ Anforderungen an den Betrieb von 6ffentlich zuginglichen Ladeeinrich-
tungen und an die Interoperabilitéit der verbauten Technologien definiert. Mit der Verabschiedung der Lade-
sdulenverordnung (LSV) am 17. Mérz 2016 hat Deutschland die Anforderungen als erster Mitgliedsstaat in na-
tionales Recht tibernommen. Die LSV legt ,technische Mindestanforderungen an den sicheren und interope-
rablen Aufbau und Betrieb von 6ffentlich zugidnglichen Ladepunkten fiir Elektromobile” fest. Dazu gehoren
unter anderem verbindliche Regelungen zu den verwendeten Ladesteckern und eine Anzeigepflicht bei der
Bundesnetzagentur. Zur Priifung dieser Anforderungen an die Sicherheit und Interoperabilitit der 6ffentlich
zuginglichen Ladepunkte, erfasst die Bundesnetzagentur seit Juli 2016 die Anzeigen der Betreiber von Nor-
mal- und Schnellladepunkten. Anzeigepflichtig sind alle 6ffentlich zugénglichen Ladepunkte, die seit Inkraft-
treten der Verordnung in Betrieb genommen wurden, sowie siamtliche Schnellladepunkte mit tiber 22 kW La-

deleistung.

Dartiber hinaus kdnnen der Bundesnetzagentur auf freiwilliger Basis auch alle 6ffentlich zugdnglichen Lade-
punkte gemeldet werden, die nicht von der Anzeigeverpflichtung betroffen sind. Weitere Informationen dazu

sind unter https://www.bundesnetzagentur.de/ladeinfrastruktur vertffentlicht.

Seit der ersten Novellierung der Ladesdulenverordnung im Juni 2017 haben die Betreiber von 6ffentlich zu-
ginglichen Ladepunkten den Nutzern von Elektromobilen zudem das punktuelle ,ad hoc-Aufladen® zu er-
moglichen, ohne dass zur Authentifizierung und Nutzung eine langfristige Vertragsbeziehung eingegangen
werden muss. Mit der zweiten Novellierung der Ladesdulenverordnung sind im November 2021 unter ande-
rem die Anforderungen an das punktuelle ,ad hoc-Aufladen” stirker vereinheitlicht worden. So miissen die
Betreiber von Ladepunkten, die nach dem 1. Juli 2023 in Betrieb genommen werden, als Mindestbezahlvari-
ante die Bezahlung tiber ein gingiges Debit- und Kreditkartensystem ermdglichen. Dariiber hinaus sind zu-
dem zusétzliche Anforderungen an die Verfiigbarkeit von digitalen Schnittstellen formuliert und die Kompe-

tenzen der Bundesnetzagentur gestirkt worden.

Der Bundesnetzagentur wurden bis zum 1. Juli 2022 insgesamt 34.476 Ladeinrichtungen mit 66.132 Ladepunk-
ten angezeigt. Dabei handelt es sich um 55.549 Ladepunkte mit einer Ladeleistung von bis zu 22 kW (Normal-
ladepunkte) und 10.583 Schnellladepunkte. 8.179 dieser Ladeeinrichtungen und 15.581 dieser Ladepunkte
wurden im Jahr 2021 in Betrieb genommen.

Die gemeldeten Ladepunkte fiir Elektromobile verteilen sich wie folgt auf die Bundeslidnder:


https://www.bundesnetzagentur.de/ladeinfrastruktur
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Elektrizitat: Verteilung der gemeldeten Ladeinfrastruktur auf die Bundeslinder

Bundeslinder ' .Lade- Ladepunkte davon Schnell- Elektromobile*
einrichtungen ladepunkte pro Ladepunkt

Baden-Wiirttemberg 5.963 11.571 1.655 22
Bayern 6.959 13.109 1.975 21
Berlin 1.055 1.989 241 22
Brandenburg 735 1.409 284 21
Bremen 248 483 56 18
Hamburg 919 1.829 242 20
Hessen 2.684 5.225 733 27
Mecklenburg-Vorpommern 414 812 160 16
Niedersachsen 3.724 7.094 1.240 20
Nordrhein-Westfalen 6.242 11.770 1.672 30
Rheinland-Pfalz 1.312 2.499 636 28
Saarland 265 534 75 31
Sachsen 1.369 2.685 500 14
Sachsen-Anhalt 588 1.139 292 16
Schleswig-Holstein 1.379 2.695 472 19
Thiringen 620 1.289 350 17

*Elektromobile und Plug-in-Hybride zum Stand 1. Juli 2022

Tabelle 82: Verteilung der gemeldeten Ladeinfrastruktur auf die Bundeslidnder (Stand Juli 2022)

Seit April 2017 veroffentlicht die Bundesnetzagentur auf ihrer Internetseite eine interaktive Ladesdulenkarte
mit allen angezeigten Normal- und Schnellladepunkten. Zu diesen lassen sich die wichtigsten Informationen,
wie der Standort der Ladeeinrichtung, die verbauten Steckertypen mit Leistung und der Betreiber einsehen.
Dartiiber hinaus bietet die Karte die Mdglichkeit, iiber eine Heatmap die regionale Verteilung der Ladeinfra-
struktur darzustellen. Zu finden ist die Karte unter https://www.bundesnetzagentur.de/ladesaeulenkarte

Seit Mérz 2022 veroffentlicht die Bundesnetzagentur zudem das Format "Ladeinfrastruktur in Zahlen". Mit
diesem monatlich erscheinenden Excel-Format lassen sich aktuelle, umfangreiche Auswertungen zur Ent-
wicklung der Ladeinfrastruktur in Deutschland seit 2017 einsehen und nutzen. Die Veréffentlichung enthélt
sowohl deutschlandweite Betrachtungen zur Entwicklung von Normal- und Schnellladepunkten, deren Leis-
tungsklassen oder Steckertypen als auch regional aufgeldste Informationen bis auf Ebene der Kreise und
kreisfreien Stiddte. Zu finden ist die "Ladeinfrastruktur in Zahlen" unter https://www.bundesnetzagen-
tur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/E-Mobilitaet/start.html.


https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/E-Mobilitaet/start.html
https://www.bundesnetzagentur.de/ladesaeulenkarte
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Entwicklungder Ladepunkte in Deutschland 01.01.2017 - 01.01.2022

Anzahl
49.044

01.01.2017 01.01.2018 01.01.2019 01.01.2020 01.01.2021 01.01.2022

H Normalladepunkte B Schnellladepunkte

Abbildung 73: Entwicklung der Ladepunkte in Deutschland

Die Ladesdulenverordnung schreibt fiir 6ffentlich zugdngliche Ladepunkte verpflichtende Steckerstandards
vor, um die Interoperabilitit zu gewéhrleisten. Fiir Ladepunkte, an denen das Laden mit Gleichstrom mdglich
ist, ist mindestens eine Combo-2-Fahrzeugkupplung vorgeschrieben. Fiir Ladepunkte, an denen mit Wechsel-
strom geladen wird, wird ein Typ-2-Steckersystem benétigt. Beim Laden mit Wechselstrom unterscheiden
sich die Anforderungen noch in Abhéngigkeit von der Ladeleistung. Normalladepunkte mit Wechselstroman-
schluss miissen tiber eine Typ-2-Steckdose verfiigen, wahrend fiir Schnellladepunkte eine Typ-2-Fahrzeug-
kupplung vorgeschrieben ist. Dariiber hinaus kénnen an jedem Ladepunkt beliebig weitere Ladestecker ange-
boten werden. Die nachfolgende Grafik zeigt die Verteilung der gingigen Ladestecker an den gemeldeten La-
depunkten. Dabei ist zu berticksichtigen, dass Ladepunkte iber mehrere Steckeroptionen verfiigen kénnen
und dass auch éltere Bestandsladepunkte aufgefiihrt sind, die die Steckeranforderungen der Ladesdulenver-
ordnung noch nicht umsetzen mussten. Die prozentualen Angaben beziehen sich jeweils auf alle an gemelde-

ten Ladepunkten verbauten Ladestecker.
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Elektrizitat: Aufteilung der Ladestecker nach Typenin Deutschland
in Prozent

DC CHAdeMO
AC Schiko

6 V
DC Kupplung

Combo ——

13 AC Steckdose Typ 2

69

AC Kupplung
Typ2
8

Stand: Juli 2022
Abbildung 74: Aufteilung der Ladestecker nach Typen in Deutschland

Die Ladeleistungen der Ladepunkte verteilen sich wie in Abbildung 70 beschrieben. Wie zu erkennen ist, han-
delt es sich bei den meisten gemeldeten Ladepunkten um Normalladepunkte, die ein Aufladen mit bis zu 22
kW ermoglichen. Die mit Abstand hiufigste Ladeleistung bei den bei der Bundesnetzagentur gemeldeten La-
depunkten betrigt 22 kW. Daneben gibt es hiufig 6ffentlich zugingliche Ladepunkte mit 3,7 kW (AC Schuko),
11 kW/22 kW (AC Typ 2), 43 kW/150 kW (DC Kupplung Combo) und 50 kW (DC CHAdeMO). Zunehmend
werden auch Schnellladestationen mit dem Steckertyp ,,DC Kupplung Combo“ und einer Leistung von bis zu
350 kW aufgestellt.
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Elektrizitat: Aufteilungder Leistungan den Ladepunktenin Deutschland
in Prozent

>3,7kWund
<15kW
15

<3,7kW

1
>149kW >15kWund
8 \ -

<=22kW

>49 kWund 68

<149kW
L
=49kW

2 Stand: Juli 2022
Abbildung 75: Aufteilung der Leistung an den Ladepunkten in Deutschland

Seit 2018 arbeitet die Bundesnetzagentur mit der Physikalisch-Technischen-Bundesanstalt (PTB) zusammen
und erfasst bei der Anzeige der Ladepunkte auch sogenannte Public Keys. Die auf den Messgeriaten aufge-
druckten Priifschliissel konnen durch den Verwender in eine vom E-Mobilititsanbieter zur Verfiigung gestell-
ten Prifsoftware eingegeben werden. Mit dieser Software kann der Verwender tiberpriifen, ob die in seiner
Rechnung ausgewiesenen Messwerte mit den tatsidchlichen Messergebnissen ibereinstimmen und auch wirk-
lich aus dem Ladepunkt stammen, an dem das Auto geladen wurde. Die Veroffentlichung der Ladeeinrichtun-
gen auf der Homepage der Bundesnetzagentur wurde fiir die betroffenen Ladeeinrichtungen um die Angabe

der Public Keys erweitert.

Das Bundeskartellamt fithrt derzeit eine Sektoruntersuchung zur Bereitstellung und Vermarktung 6ffentlich
zuginglicher Ladeinfrastruktur fiir Elektrofahrzeuge durch, in der auch die Bedingungen und Preise fiir das
Laden im 6ffentlichen Raum unter wettbewerblichen Gesichtspunkten betrachtet werden. Die Ergebnisse der
Untersuchung werden der Offentlichkeit anschlieffend in einem Abschlussbericht vorgestellt (siehe auch Mo-
nitoringbericht 2021, Kapitel II1.C ,Ausgewihlte Tatigkeiten des Bundeskartellamtes®).

7.2 Steuerbare Verbrauchseinrichtungen

In der Niederspannungsebene haben Verteilernetzbetreiber nach § 14a EnWG die Méglichkeit, Flexibilitit von
Verbrauchern zu nutzen. So kénnen sie mit Letztverbrauchern, die steuerbare (ehemals unterbrechbare) Ver-
brauchseinrichtungen besitzen, eine netzdienliche Steuerung vereinbaren und im Gegenzug ein verringertes
Netzentgelt berechnen. Dadurch soll verhindert werden, dass diese Verbrauchseinrichtungen zu Zeiten von
bereits hoher Last selbst auch eine hohe Leistung aus dem jeweiligen Niederspannungsnetz beziehen und so
lokale Uberlastungen verursachen. Die Regelung zielt im Wesentlichen auf Verbrauchseinrichtungen wie

Nachtspeicherheizungen, Warmepumpen und Elektromobile ab.
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Elektrizitat: Verteilung der Marktlokationen fiir steuerbare Verbrauchs-
einrichtungen je Bundesland
Anzahl

Nordrhein-Westfalen 527.060

Baden-Wiirttemberg 394.369

Bayern 305.144

Hessen 128.118
Niedersachsen 118.808
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Abbildung 76: Verteilung der Marktlokationen fiir steuerbare Verbrauchseinrichtungen je Bundesland

Von den befragten 809 Netzbetreibern machen 675 Netzbetreiber von der Regelung Gebrauch und berechnen

flir insgesamt 1.813.007 steuerbare Verbrauchseinrichtungen ein reduziertes Netzentgelt. Im Vergleich zum

Vorjahreszeitraum ist das eine Erh6hung um 36.242 Verbrauchseinrichtungen. In der vorherigen Abbildung

ist die regionale Verteilung dargestellt. Dabei zeigt sich wie auch in den Vorjahren eine starke Konzentration

in den stidlichen und westlichen Bundeslandern Baden-Wirttemberg, Bayern und Nordrhein-Westfalen, in

denen zwei Drittel aller steuerbaren Verbrauchseinrichtungen installiert sind. Das diirfte auf historischen

Griinden beruhen, da die Regelung urspriinglich der Schaffung einer konstanten Nachfrage fiir die Dauerpro-

duktion von Atomkraftwerken und Kohlekraftwerken diente.
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Elektrizitat: Verteilung der Marktlokationen steuerbarer
Verbrauchseinrichtungen

in Prozent
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Abbildung 77: Verteilung der Marktlokationen steuerbarer Verbrauchseinrichtungen mit reduzierten Netz-
entgelten

Nach wie vor handelt es sich bei den steuerbaren Verbrauchseinrichtungen nahezu ausschlieflich um Ein-
richtungen zum Heizen (vgl. obere Abbildung). Auch hinter dem Begriff ,,sonstige Anlagen” verbergen sich
hauptsichlich Stromdirektheizungen, nur in Einzelféllen sind Beregnungsanlagen oder die Strafdenbeleuch-
tung darunter gefasst. Die auch schon in den Vorjahren beobachtete Verschiebung bei den Anteilen setzt sich
auch in diesem Jahr fort. So ist der Anteil an Nachtspeicherheizungen um mehr als 3 Prozentpunkte geringer
als im Vorjahr, wohingegen der Anteil von Warmepumpen um 3,5 Prozentpunkte gestiegen ist. Der Anteil der
Ladeeinrichtungen von Elektromobilen liegt mittlerweile bei 1,23 Prozent (Vorjahr 0,71 Prozent).

Im Gegenzug fiir die Steuerbarkeit gewidhren die Netzbetreiber eine durchschnittliche Reduzierung des Netz-
nutzungsentgeltes von ca. 57 Prozent, was einer durchschnittlichen absoluten Reduzierung von 3,84 ct/kWh
entspricht. Die Hohe der moglichen Vergiinstigung ist nicht regulatorisch vorgegeben, sodass eine hohe
Bandbreite zwischen den Netzbetreibern zu beobachten ist. Der hdchste Rabatt betrégt ca. 85 Prozent des
Netznutzungsentgeltes, der niedrigste hingegen nur 3 Prozent. Dagegen sind die Unterschiede zwischen den
verschiedenen Verbrauchseinrichtungen vernachlissigbar gering. Auch Entwicklungen im Vergleich zu den

Vorjahren sind kaum feststellbar.

Dartiiber hinaus zeigt sich weiterhin, dass das ,,Steuern“ des Verbrauchsverhaltens in den wenigsten Féllen ein
wirklich ,,smartes” Eingreifen in das Netz unter Kenntnis des jeweiligen Netzzustandes bedeutet. Bei Nacht-
speicherheizungen und Warmepumpen sind die verschiedenen technischen Méglichkeiten zur Steuerung na-
hezu gleich verteilt. Jeweils leicht tiber 55 Prozent der Netzbetreiber senden Signale tiber die Rundsteuertech-
nik. Die modernere Fernwirktechnik wird hingegen nur von leicht {iber einem Prozent der Netzbetreiber ein-
gesetzt. Zwischen 4 und 8 Prozent der Netzbetreiber verbauen tiberhaupt keine Steuerungstechnik. Hingegen
setzt etwa ein Drittel der Netzbetreiber Zeitschaltungen ein. Bei der Steuerung der Elektromobile sieht das
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Bild deutlich anders aus. Auf die Rundsteuertechnik setzt hier nur etwa ein Drittel der Netzbetreiber, die Ver-
wendung der Fernwirktechnik liegt auch hier nur etwa bei 4 Prozent, es sind aber nur bei etwas tiber 16 Pro-
zent der Netzbetreiber Zeitschaltungen verbaut. Auffallend ist jedoch, dass Elektromobile bei etwa 40 Prozent
der Netzbetreiber tiberhaupt nicht steuerbar sind, obwohl sie von den 14a-Netzentgelten profitieren. Eine ge-
nauere Aufteilung der verwendeten Steuerungstechniken ist in der nachfolgenden Abbildung dargestellt.

Elektrizitat: Steuerungstechniken der steuerbaren
Verbrauchseinrichtungen

in Prozent
0% 0% - a9 N 3%

37% 35% 12% 9%

2% 2% 3% 9%

Nacht- Warmepumpen E-Mobile Sonstige
speicher- Anlagen
heizungen

W keine Steuerung Rundsteuertechnik Fernwirktechnik M Zeitschaltung sonstige

Abbildung 78: Steuerungstechniken der steuerbaren Verbrauchseinrichtungen

Im Vergleich zum Vorjahreszeitraum ist bisher kaum ein Trend zur Modernisierung feststellbar. In Zukunft
miissen alle Anlagen, die von der Regelung nach § 14a EnWG profitieren wollen, verpflichtend mit einem in-
telligenten Messsystem ausgestattet werden. Dies gilt, sobald die technische Moglichkeit hierzu vom BSI fest-
gestellt wurde. Gegeniiber der heute tiberwiegend zum Einsatz kommenden Steuerung per Zeitschaltung oder
Rundsteuertechnik bieten die intelligenten Messsysteme den Vorteil, dass sie iiber eine bidirektionale Kom-
munikationsanbindung verfiigen. Der Netzbetreiber kann somit in Zukunft den aktuellen Zustand der Anlage
abfragen und erhilt eine Riickmeldung iiber die Durchfithrung der Steuerungshandlung. Im Vergleich zur
Zeitschaltung bietet das intelligente Messsystem zudem die Moglichkeit, dass das voreingestellte Steuerungs-
profil zur Sicherstellung der Netzstabilitit bei Bedarf gedndert werden kann und Steuerungshandlungen auch
abweichend hiervon ad hoc durchgefiihrt werden konnen. Diese Moglichkeit bietet die Steuerung per Zeit-
schaltung grundsatzlich nicht.
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8. Differenzbilanzkreise

GemiR StromNZV (Netzzugangsverordnung) § 12 Abs. 3 sind Betreiber von Elektrizititsverteilernetzen ver-
pflichtet, einen Differenzbilanzkreis zu fiihren. Der Differenzbilanzkreis umfasst die Abweichungen der Ge-
samtheit der mit SLP (Standardlastprofil) gemessenen Letztverbraucher vom tatsichlichen Verbrauch. Abwei-
chungen zwischen den SLP und dem tatsédchlichen Verbrauch kénnen in Bezug auf den Lastverlauf und die
Menge der SLP-Kunden auftreten. Die Mengenabweichungen werden durch die rollierende Ablesung der Ar-
beitszdhler der SLP-Kunden erfasst. Abweichungen im Lastverlauf werden durch Subtraktion der leistungsge-
messenen Entnahmen von der gesamten Entnahmemenge ermittelt. Bei der Ermittlung des tatsichlichen
Lastverlaufs der SLP-Kunden besteht eine Unschérfe bei der Abgrenzung zur Verlustenergie.

Von der Verpflichtung, einen Differenzbilanzkreis zu fiihren, sind Betreiber von Elektrizititsverteilernetzen
ausgenommen, an deren Verteilernetz weniger als 100.000 Kunden unmittelbar oder mittelbar angeschlossen

sind.

Eine Bewirtschaftung des Differenzbilanzkreises ist nur dann erforderlich, wenn synthetisches Lastprofilver-
fahren verwendet werden. Beim synthetischen Verfahren werden die Lastprofile nach Mafdgabe des § 12 Abs. 2
Satz 1und 2 StromNZV definiert. Die Profile werden von den VNB an den Stromlieferanten tibermittelt. Die
Lieferung wird gemif! den tibermittelten Profilen abgewickelt und abgerechnet.

Abweichungen zwischen den SLP und den realen Verldufen werden in dem Differenzbilanzkreis bilanziert.
Durch ein verdndertes Verbrauchsverhalten im Winter besteht das Risiko, dass diese Differenzen deutlich zu-
nehmen werden. Der durch den VNB bewirtschaftete Differenzbilanzkreis wird durch Stromhandelsgeschifte

ausgeglichen, was aufgrund hoher Borsenpreise zu einem deutlichen Kostenanstieg fithren kénnte.

Wird das analytische Lastprofilverfahren verwendet, ist keine Bewirtschaftung des Differenzbilanzkreises er-
forderlich, da die Profilabweichungen tiglich kundengruppenscharf bestimmt und vollstindig an die Bilanz-

kreise der Lieferanten weitergereicht werden.

Die Ergebnisse des Monitorings 2022 haben ergeben, dass rund 15% der befragten VNB analytisches Lastpro-
filverfahren verwenden und deshalb keine Differenzbilanzierung vornehmen miissen. Die restlichen 85% der
VNB wenden das synthetische Lastprofilverfahren an. Von diesen VNB haben ca. 49% der befragten Unter-
nehmen angegeben, dass Sie verpflichtet sind, einen Differenzbilanzkreis fithren zu miissen, fiir die verblei-
benden 51% entfillt diese Verpflichtung
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D Systemdienstleistungen

Die Gewihrleistung der Systemstabilitit gehort zu den Kernaufgaben der UNB. Die Erfiillung dieser Aufgabe
erfolgt seitens der UNB mithilfe von Systemdienstleistungen. Zu den Systemdienstleistungen zihlt u. a. die
Frequenzhaltung durch die Vorhaltung und den Einsatz der Regelleistung in drei verschiedenen Qualititen:
Primirregelleistung (PRL), Sekundarregelleistung (SRL) sowie Minutenreserveleistung (MRL). Hinzu kommen
die Beschaffung von Verlustenergie, die Spannungshaltung insbesondere durch Blindleistung, die Bereitstel-
lung der Schwarzstartfahigkeit, der Netzwiederaufbau, die Momentanreserve und weitere, unmittelbar mit
dem Netzbetrieb zusammenhingende technische Anforderungen. Auch nationale und grenziiberschreitende
Redispatch- und Countertradingmafinahmen, Einspeisemanagementmafinahmen von UNB und VNB sowie
die Vorhaltung und der Einsatz von Netzreservekraftwerkskapazititen gehoren technisch gesehen zu den Sys-
temdienstleistungen. Diese werden gesondert im Kapitel IC5 betrachtet. Die abschaltbaren Lasten nach der
AbLaV, die Bereitstellung der Kapazititsreserven lassen sich ebenfalls diesem Aufgabenspektrum zuordnen.

1. Kosten der Systemdienstleistungen

Die saldierten Gesamtkosten derjenigen Systemdienstleistungen, die tiber die Netzentgelte gewilzt werden,
lagen fir das Jahr 2021 bei rund 3.437,3 Mio. Euro (2020: 2.102,7 Mio. Euro ). Hauptkostenblécke waren im
Jahr 2021 die Kosten fiir Netzengpassmanagement, Regelleistungsvorhaltung fiir PRL, SRL und MRL sowie

Verlustenergie.

Die Kosten fiir Netzengpassmanagement betrugen im Jahr 2021 insgesamt rund 2.285,4 Mio. Euro (2020:
1.432,2 Mio. Euro) und umfassen die geschitzten Entschiadigungsanspriiche fiir Einspeisemanagementmafi-
nahmen in Hohe von 807,1 Mio. Euro (2020: 761,2 Mio. Euro), den nationale und grenziiberschreitenden Re-
dispatch mit insgesamt 590,2 Mio. Euro (2020: 240,1 Mio. Euro), die Vorhaltung und der Einsatz der Netzreser-
vekraftwerke mit rund 491,4 Mio. Euro (2020: 296,3 Mio. Euro) und Countertrading mit 396,7 Mio. Euro (2020:
134,7 Mio. Euro). Der Anstieg der Kosten fiir Netzengpassmanagement ist einerseits auf den starken mengen-
mifiigen Anstieg der Mafinahmen sowie andererseits auf die stark gestiegenen Grof3handelspreise zurtickzu-
fihren. Letztere haben sich auf die Kosten des borsenbeschafften Countertrades ausgewirkt und auch auf die
Kosten fiir positiven Redispatch. Griinde fiir den starken mengenmaifligen Anstieg der Mafnahmen waren
durch Niedrigwasser hervorgerufene Kohlelogistik-Probleme, die zu einer eingeschrinkten Betriebsbereit-
schaft von mehreren Kraftwerken in Siid-Deutschland fihrten. Mehr Informationen zum Thema Netzeng-

passmanagement finden Sie gesondert im Kapitel IC5.

Mit Verlustenergie wird die zum Ausgleich physikalisch bedingter Netzverluste benétigte Energie bezeichnet.
Unter Verlustenergiekosten fallen damit Beschaffungskosten der Verlustenergie. Die Kosten der Verlustener-
gie belaufen sich im Jahr 2021 auf 458,4 Mio. Euro (2020: 450,5 Mio. Euro) und sind somit um etwa 2% gestie-
gen. Ein im Vergleich zu anderen Hauptkostenblocken relativ geringer Anstieg ist darauf zurtickzufiihren,
dass der Grofiteil der Netzverlustmenge tiber die Langfristbeschaffung in der Zeit vor dem Anstieg der GroR-
handelspreise eingekauft wurde, sodass das entsprechende Preisniveau fiir Netzverluste gesichert wurde.

%8 Die Kosten fiir die Verlustenergie fiir 2020 wurden korrigiert.
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Zur Aufrechterhaltung des Leistungsgleichgewichts zwischen Stromerzeugung und -abnahme, mit dem Ziel,
die Frequenz im europiischen Verbundnetz konstant bei 50Hz zu halten, beschaffen die Ubertragungsnetzbe-
treiber Regelleistung in verschiedenen Qualititen: Primirregelleistung (PRL bzw. FCR), Sekundirregelleistung
(SRL bzw. aFRR) und Minutenreserveleistung (MRL bzw. mFRR). Die Kosten fiir PRL (86,2 Mio. Euro), SRL
(393,0 Mio. Euro) und MRL (89,4 Mio. Euro) betrugen im Jahr 2021 insgesamt 568,6 Mio. Euro (2020: 152,4 Mio.
Euro). Da die Day-Ahead- und Intraday-Mirkte als Leitmairkte fiir die Regelleistungsmairkte gelten und star-
ken Einfluss auf die Preisentwicklung der Regelreserve haben, kann der Anstieg der Vorhaltekosten haupt-
sichlich mit der generellen Entwicklung am Strommarkt erklart werden. Angesichts der Tatsache, dass Regel-
reserveanbieter ihre vorgehaltene Leistung alternativ am Day-Ahead- und Intraday-Markt vermarkten kénn-
ten, werden entgangene ErlGse aus einer Alternativvermarktung in die Vorhaltekosten eingepreist. Der im
Laufe des Jahres 2021 zu verzeichnende Anstieg der Preise an der Stromborse fiihrte fiir die Regelreservean-
bieter zu einer Erhohung ihrer entgangenen Erlése aus einer Vermarktung am Day-Ahead- und Intraday-
Markt und folglich zu einem Anstieg der Vorhaltekosten.

Die Aufteilung der Kosten fiir das Jahr 2021 unter den oben beschriebenen Kostenbldcken finden Sie in der
folgenden Abbildung:

Aufteilung der Kosten der Systemdienstleistungen sowie Kosten der
EngpassmanagementmafBnahmenim Jahr2021
in Mio. Euro
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Abbildung 79: Aufteilung der Kosten der Systemdienstleistungen sowie Kosten der Engpassmanagementmaf3-

nahmen im Jahr 2021

Die Entwicklung der Kosten der Systemdienstleistungen von 2017 bis 2021 kann anhand der nachfolgenden

Ubersicht nachvollzogen werden.
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Elektrizitdt: Kosten der Systemdienstleistungen, die iiber die Netzentgelte

gewalzt werden
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Seit dem 1. Oktober 2020 befinden sich geméaf § 13e EnWG Kraftwerke in der Kapazititsreserve. Diese Kraft-
werke agieren auflerhalb des Strommarktes und fahren ihre Leistungskapazititen auf Anforderung der UNB
dann hoch, wenn Angebot und Nachfrage trotz freier Preisbildung an der Stromborse und Einsatzes der Re-

gelenergie nicht ausgeglichen werden kénnen. In der Kapazititsreserve befanden sich im Jahr 2021 acht Er-

zeugungsanlagen mit einer Gesamtleistung von 1.086 MW, deren Vergiitung in Hohe von

68.000 Euro/(MW*Jahr) per Ausschreibung ermittelt wurde. Die vorldufigen Kosten fiir die Vorhaltung der

Kapazititsreserve fiir 2021 belaufen sich auf 71,8 Mio. Euro.

TenneT, TransnetBW und Amprion haben gemif § 11 Abs. 3 EnWG (in der Fassung vom 17. Juli 2017 geregelt,
in der Fassung vom 16. Juli 2021 aufgehoben) Dritte im Umfang von 1.200 MW mit der Vorhaltung und dem
Betrieb besonderer netztechnischer Betriebsmittel (bonBm) beauftragt, um die Sicherheit und Zuverlissigkeit
des Elektrizititsversorgungssystems bei einem tatsdchlichen 6rtlichen Ausfall eines oder mehrerer Betriebs-
mittel im Ubertragungsnetz wiederherstellen zu kénnen. In vier Regionen im Stiden Deutschlands wurden
jeweils 300 Megawatt Kapazitit vergeben, die Anlagen werden fiir 10 Jahre errichtet und gehen im Herbst
2022, bzw. 2023 ans Netz. Wihrend der Gesamtlaufzeit der bnBm liegen die Kosten bei rund 2,6 Mrd. Euro.

Zusitzlich fallen Erzeugungsauslagen bzw. Arbeitskosten an.

Unter die Kosten der Systemdienstleistungen fallen auch die Kosten fiir die Umriistung der Kraftwerke auf
rotierende Phasenschieber. Als rotierende Phasenschieber speisen die Kraftwerke keinen Strom ein, sondern
stabilisieren das Stromnetz, indem sie Blindleistung zur Verfiigung stellen. Damit entfillt beim Betrieb des
Phasenschiebers die Kohleverfeuerung, sodass das Ziel des Kohleausstiegs, die Reduzierung von Treibhaus-
gasemissionen, erreicht wird. Das stillzulegende Steinkohlekraftwerk Westfalen E wird fiir die Bereitstellung
der Blindleistung zur Spannungshaltung als systemrelevant eingestuft und zum rotierenden Phasenschieber

umgeristet. Inbetriebnahme des umgertisteten Kraftwerks erfolgt im Jahr 2022.
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2. Regelreserve

Seit Inkrafttreten des Regelarbeitsmarktes am 2. November 2020
(erster Erbringungstag 3. November 2020) existieren hinterei-
nandergeschaltete, voneinander getrennte Mirkte fiir Regelleis-
tung und Regelarbeit bei der Sekundéarregelreserve/,Frequency
Restoration Reserve with automatic activation“ (aFRR) und der
Minutenreserve/,Frequency Restoration Reserve with manual
activation“ (mFRR). War bis dahin eine Bezuschlagung am Leis-

tungsmarkt Voraussetzung fiir die Erbringung von Regelarbeit,
kann seither Regelarbeit von simtlichen praqualifizierten Anbie-
tern unabhingig von einer Teilnahme am Leistungsmarkt er-
bracht werden.

Dem Regelleistungsmarkt kommt seit dem 2. November 2020 eine geinderte Funktion zu. Dort bezu-
schlagte Gebote dienen als ,,Versicherungsprodukt®. Sie stellen sicher, dass geniigend Regelreserve zur
Verfiigung steht, wenn der Regelarbeitsmarkt beispielsweise wegen technischer Probleme ausfillt. Die
zur Bedarfsdeckung nicht benétigten und damit ,,iiberschiissigen“ Gebote bzw. die dahinterstehenden
Energiemengen werden derzeit von den Ubertragungsnetzbetreibern (UNB) zur weiteren Vermark-
tung freigegeben. Auf Vorschlag der UNB sollen zukiinftig alle von Regelreserveanbietern bereitge-
stellten Regelarbeitsgebote an die europidischen Plattformen fiir den Austausch von Regelarbeit, PI-
CASSO (aFRR) und MARI (mFRR), ibermittelt werden. Uber den Vorschlag wird im Laufe des Jahres
entschieden.

Im Regelarbeitsmarkt waren die Produktzeitscheiben zunichst identisch zu denen des Regelleistungs-
markts (6 Zeitscheiben a 4 Stunden). Mit Implementierung der européiischen Plattformen fiir den Aus-
tausch von Regelarbeit, PICASSO (aFRR) und MARI (mFRR), betragen die Produktzeitscheiben 15 Mi-
nuten mit einer Gate-Closure-Zeit von 25 Minuten vor Beginn der jeweiligen Produktzeitscheibe. Die
Plattform PICASSO ist im Juni 2022, die Plattform MARI im Oktober 2022 in den Wirkbetrieb gegan-
gen

Um die Leistungsbilanz und die Frequenz des Elektrizititsversorgungssystems kontinuierlich aufrecht zu er-
halten, d. h. Stromentnahmen und Stromeinspeisungen in Einklang zu bringen, halten die UNB Regelleistung
vor und setzen diese bei Bedarf in Form von Regelarbeit ein. Die Bereitstellung von Regelleistung und/oder
Regelarbeit wird als Regelreserve bezeichnet.®* Den UNB stehen fiir den Systemausgleich drei verschiedene
Regelreservequalititen zur Verfiigung, die in einer bestimmten zeitlichen Staffelung eingesetzt werden:

89 Verordnung (EU) 2017/2195 der Kommission vom 23. November 2017 zur Festlegung einer Leitlinie {iber den Systemausgleich im

Elektrizitatsversorgungssystem, Art. 2 Nr. 3.
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e Primirregelreserve (PRL) - Der Einsatz von Primérregelreserve dient der Frequenzhaltung. Daher
wird die Primirregelreserve auch als Frequenzhaltungsreserve/,Frequency Containment Re-
serve” (FCR) bezeichnet. Sie reguliert automatisch und ununterbrochen positive und negative
Frequenzabweichungen im Stromnetz innerhalb von 30 Sekunden. Der abgedeckte Zeitraum je
Storung betragt zwischen 0 und max. 15 Minuten. Nach 15 Minuten muss die Kapazitit wieder
freigegeben sein, damit sie zur Ausregelung neuer unvorhersehbarer Frequenzabweichungen
wieder zur Verfiigung steht. Eine Messung und Abrechnung der gelieferten Primérregelarbeit ist

nicht vorgesehen.”

e Sekundirregelreserve (SRL) - Die SRL gehort zu den sogenannten Frequenzwiederherstellungsre-
serven, die die Netzfrequenz nach einem Storereignis wieder auf die Sollfrequenz von 50 Hertz
zuriickfithren. Sie wird vom UNB automatisch aktiviert und daher auch als Frequenzwiederher-
stellungsreserve mit automatischer Aktivierung/,Frequency Restoration Reserve with automatic
activation“ (aFRR) bezeichnet. Die SRL muss innerhalb von fiinf Minuten nach Aktivierung durch
den betroffenen UNB in voller Hohe zur Verfiigung stehen. Der abgedeckte Zeitraum je Stérung
betriagt 30 Sekunden bis 15 Minuten.

e Minutenreserve (MRL) - Die MRL gehort wie die Sekundirregelreserve zu den Frequenzwieder-
herstellungsreserven. Sie wird manuell aktiviert und daher auch als Frequenzwiederherstellungs-
reserve mit manueller Aktivierung/,Frequency Restoration Reserve with manual activation®
(mFRR) bezeichnet. Die MRL dient der Unterstitzung bzw. Ablésung der SRL und muss innerhalb
von 15 Minuten vollstdndig erbracht werden kdnnen. Die Bereitstellung von MRL erfolgt in der
Regel als Fahrplanlieferung in 15-Minuten-Intervallen; ebenso ist eine vom ,Viertelstunden-Ras-
ter” abweichende Direktaktivierung von MRL méglich.

Die zeitliche Staffelung des Einsatzes der verschiedenen Regelreservearten ist in der folgenden Abbildung zu-

sammengefasst.

70 Die Vergiitung der Primérregelreserve beschrinkt sich auf den Leistungspreis. Auf einen Arbeitspreis wird verzichtet, da das Verhalt-
nis zwischen erbrachter positiver und negativer Leistung sich im Mittel ausgleicht. Uber den Ausschreibungszeitraum wird somit
durchschnittlich genau so viel elektrische Energie ins Netz eingespeist, wie zusitzlich bezogen wird. Des Weiteren wiirden durch den
stetigen Frequenzausgleich erhebliche Transaktionskosten bei der Abrechnung des Arbeitspreises anfallen.
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Elektrizitit: Schematische Darstellung des Einsatzes der Regelreservearten
im zeitlichen Ablauf
A
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Abbildung 81: Schematische Darstellung des Einsatzes der Regelreservearten im zeitlichen Ablauf

Beim Einsatz der Regelreserve wird zwischen positiver und negativer Regelreserve unterschieden. Ist die ins
Netz eingespeiste Energie geringer als die zum selben Zeitpunkt nachgefragte Energie, so liegt ein Leistungs-
defizit im Netz vor und die Netzfrequenz liegt unterhalb der Sollfrequenz von 50 Hertz. Um die Netzfrequenz
wieder auf die Sollfrequenz zurtickzufiihren, ist der Einsatz von positiver Regelreserve erforderlich. Der Netz-
betreiber benétigt in diesem Fall kurzfristig eine zusétzliche Einspeisung von Energie in sein Netz bzw. eine
kurzfristige Reduktion des Verbrauchs von Energie. Wenn die ins Netz eingespeiste Energie die zum selben
Zeitpunkt entnommene Energie ibersteigt, liegt ein Leistungsiiberschuss im Netz vor und die Netzfrequenz
liegt oberhalb der Sollfrequenz von 50 Hertz. In diesem Fall benétigt der UNB negative Regelreserve durch
Stromabnehmer, die dem Netz kurzfristig Strom entziehen bzw. Erzeuger, die ihre Einspeisung kurzfristig re-
duzieren. Sowohl positive als auch negative Regelreserve wird den UNB von Regelreserveanbietern zur Verfii-

gung gestellt.

Seit dem Jahr 2010 gibt es in Deutschland den Netzregelverbund (NRV), der aus den Regelzonen der vier regel-
zonenverantwortlichen UNB (50Hertz, Amprion, TenneT, TransnetBW) besteht. Er schafft einen deutschland-
weit einheitlichen, integrierten Marktmechanismus fiir SRL und fhrt so zu einem kostenoptimalen Einsatz
der Regelleistung fiir ganz Deutschland. Im Rahmen des NRV werden u. a. die Leistungsungleichgewichte der
einzelnen Regelzonen saldiert, so dass nur noch der verbleibende Saldo durch den Einsatz von Regelreserve
ausgeglichen werden muss. Dies verhindert ein ,Gegeneinanderregeln“ der verschiedenen Regelzonen nahezu
vollstindig und reduziert die Hohe der vorzuhaltenden Regelleistung.

Modul 1 des deutschen NRV, das einen gegenldufigen Abruf von Sekundéirregelleistung vermeidet, wurde in
den vergangenen Jahren iiber die Grenzen von Deutschland hinweg ausgeweitet. Im Rahmen der Internatio-
nal Grid Control Cooperation (IGCC) wurde mit den Lindern Danemark, Niederlande, Schweiz, Tschechien,
Belgien, Osterreich, Frankreich, Kroatien und Slowenien eine internationale Kooperation zur Vermeidung
eines ,,Gegeneinanderregelns” etabliert, die 2021 in der Imbalance Netting Plattform nach Art. 22 Verordnung
(EU) 2017/2195 aufgegangen ist. Da fiir den internationalen Energieaustausch keine festen Ubertragungskapa-
zitdten an den jeweiligen Grenzen reserviert werden (sondern nur die jeweils freien Kapazititen zum Aus-
tausch von Regelarbeit genutzt werden konnen), muss national die jeweils notwendige Regelleistung indivi-
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duell vorgehalten werden. Die nationale wie auch grenziiberschreitende Saldierung der Leistungsungleichge-
wichte (Imbalance Netting) spiegelt sich jedoch im Riickgang der in Anspruch genommenen Sekundérregelar-
beit und mittelbar der Minutenreservearbeit wieder.

2.1 Ausschreibungen fiir Regelleistung

Die Beschaffung der Regelleistung, die von den regelzonenverantwortlichen UNB in Deutschland fiir den Sys-
temausgleich vorgehalten werden muss, erfolgt seitens der UNB gemif} den Vorgaben der Festlegungen und
Genehmigungen der Bundesnetzagentur zur PRL”, SRL”2 und MRL sowie unter Beachtung européischer Vor-
gaben und Entscheidungen in deutschlandweiten Ausschreibungen.

Fir die Beschaffung von SRL und MRL wurde das Ausschreibungsdesign jedoch aufgrund neu in Kraft getre-
tener europiischer Vorschriften’® umgestaltet. Darin ist vorgesehen, dass die UNB fiir die SRL und die MRL
einen Regelarbeitsmarkt einzufithren haben. Den von den UNB eingereichten Antrag zur Einfithrung eines
Regelarbeitsmarkts in Deutschland hat die Bundesnetzagentur am 2. Oktober 2019 unter dem Az. BK6-18-
004-RAM genehmigt. Seit dem 2. November 2020 wird eine getrennte Ausschreibung von Regelleistung und
Regelarbeit durchgefithrt. War zuvor eine Bezuschlagung am Leistungsmarkt Voraussetzung fiir die Erbrin-
gung von Regelarbeit, kann nunmehr Regelarbeit von simtlichen priqualifizierten Anbietern und unabhingig
von einer Teilnahme am Leistungsmarkt erbracht werden.

Bei der PRL erfolgt die Beschaffung in einem symmetrischen Band. Eine Differenzierung zwischen positiver
und negativer Regelreserve erfolgt nicht. Auch wird bei der PRL nicht zwischen , Leistungsvorhaltung“ und
sLeistungserbringung“ unterschieden, so dass es fiir diese Regelreserveart keine getrennte Ausschreibung von
Leistung und Arbeit und dementsprechend auch keinen Regelarbeitsmarkt gibt.

Die Bereitstellung von Regelleistung erfolgt bisher vor allem durch konventionelle Kraftwerke. Mittlerweile
bieten auch Batteriespeicher in zunehmendem Mafe Regelleistung an. Unter den Erneuerbaren Energien
wird Regelleistung heute - neben Wasserkraftanlagen - vor allem von Biogasanlagen zur Verfliigung gestellt.
Mit einem weiterwachsenden Anteil der Erneuerbaren Energien an der Stromerzeugung werden diese in Zu-
kunft eine starkere Verantwortung fiir die Stabilisierung der Stromversorgung iibernehmen missen. Um
volatilen Erzeugern, wie z. B. Windenergieanlagen, die Teilnahme an den Regelreservemarkten zu erleichtern,
hat die Bundesnetzagentur die Ausschreibungsbedingungen und Veréffentlichungspflichten fiir SRL und
MRL im Juni 2017 durch die Festlegungen BK6-15-158/159 neu geregelt. So erfolgte im Juli 2018 bei der SRL
ein Wechsel von einer wochentlichen zu einer kalendertéglichen Ausschreibung. Zudem wurden die Produkt-
zeitscheiben deutlich auf vier Stunden verkiirzt. Auf diese Anderungen sind insbesondere die dargebotsab-
hingigen Windenergie- und Photovoltaik-Anlagen angewiesen, um eine Prognose und Einsatzentscheidung
ihrer Kapazitit vornehmen zu kénnen. Die MRL wurde unter anderem von einer werktéglichen auf eine eben-

falls kalendertigliche Ausschreibung umgestellt. Zudem wurden sowohl fiir die SRL als auch fiir die MRL neue

71 Ausschreibungen gemif den Beschliissen BK6-18-006 vom 13. Dezember 2018 und BK6-21-366 vom 18. Mai 2022. Siehe 1.D.3.1

72 Gemeinsame Ausschreibung von Deutschland und Osterreich seit Anfang 2020 gemaf den Beschliissen BK6-18-064 vom 18. Dezem-
ber 2018 und BK6-19-160 vom 12. Dezember 2019.

73 Verordnung (EU) 2017/2195 der Kommission vom 23. November 2017 zur Festlegung einer Leitlinie iiber den Systemausgleich im

Elektrizitatsversorgungssystem sowie Verordnung (EU) 2019/943 vom 5. Juni 2019 iiber den Elektrizitidtsbinnenmarkt.
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Regelungen zur Mindestangebotsgrofie und zur Besicherung getroffen. Diese Rahmenbedingungen galten zu-
néchst auch im Regelarbeitsmarkt weiter. Mit Implementierung der europiischen Plattformen fiir den Aus-
tausch von Regelarbeit, PICASSO (aFRR) und MARI (mFRR), betragen die Produktzeitscheiben im Regelar-
beitsmarkt nun 15 Minuten mit einer Gate-Closure-Zeit von 25 Minuten vor Beginn der jeweiligen Produkt-
zeitscheibe. Der Regelarbeitsmarkt soll flexiblen Erzeugern eine Teilnahme an den Regelreservemérkten wei-
ter erleichtern. Mit dem Erbringungstag 10. Dezember 2019 wurde die quartalsweise Bestimmung des Bedarfs
flr jeweils positive und negative SRL und MRL durch eine dynamische Dimensionierung des Bedarfs abgelost.
Das bedeutet, dass der individuelle Bedarf fiir jede 4-h-Produktzeitscheibe bestimmt wird. Der NRV und die
Festlegungen der Bundesnetzagentur tragen durch Schaffung eines deutschlandweiten Marktes fiir SRL und
MRL sowie zeitgemafier Ausschreibungsbedingungen zu einem erh6hten Wettbewerb unter den Regelreser-
veanbietern bei. Die Zahl der in Deutschland priqualifizierten Anbieter von Regelreserve betrug bis zum 28.
Januar 2022 bei der PRL 30 (2021: 29), far SRL 34 (2021: 35) und fiir MRL 34 (2021: 38). Die Zahl der priaqualifi-
zierten Anbieter ist somit bei der PRL leicht gestiegen und bei der SRL und MRL jeweils leicht zuriickgegan-

gen.

Vorhaltung von Primarregelleistung

Der Bedarf an PRL wird gemeinsam im Verbund der zentraleuropiischen UNB iiber den Verband Europii-
scher Ubertragungsnetzbetreiber ENTSO-E festgelegt und bestimmt sich durch die Annahme eines zeitglei-
chen Ausfalls der zwei grofiten Kraftwerksblocke innerhalb des Synchrongebietes Kontinentaleuropa. Die
Verteilung der aktuell insgesamt 3.000 MW auf die beteiligten UNB der verschiedenen Linder dieses Netzge-
bietes wird jahrlich neu berechnet und richtet sich anteilig nicht nur nach der Stromeinspeisung des Vorjah-
res, sondern auch nach der Last. Die nachfolgende Abbildung zeigt, dass der vorzuhaltende PRL-Bedarf der
deutschen UNB bis ins Jahr 2018 kontinuierlich leicht angestiegen ist. Mit dem Jahr 2019 ergab sich erstmals
eine Abweichung von diesem Trend. Auch fir die Jahre 2020 und 2021 ist die Vorhaltung leicht gesunken. In
Deutschland wurde im Jahr 2021 PRL im Umfang von 562 MW ausgeschrieben. Da die Erzeugungsmengen in
Deutschland in den letzten Jahren im Vergleich zu den anderen Lindern des Synchrongebietes Kontinental-
europa tendenziell riicklaufig sind, sank daher auch der deutsche PRL-Anteil. Ebenso ist der Anteil Deutsch-

lands an der kontinentaleuropéischen Einspeisung und Last gesunken.

Elektrizitat: Entwicklung derausgeschriebenen Priméarregelleistungin
den Regelzonenvon 50Hertz, Amprion, TenneT und TransnetBW
in MW
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Abbildung 82: Entwicklung der ausgeschriebenen Primérregelleistung in den Regelzonen von 50Hertz,

Amprion, TenneT und TransnetBW.



BUNDESNETZAGENTUR | BUNDESKARTELLAMT | 227

Vorhaltung von Sekundirregelleistung

Die nachfolgende Abbildung zeigt, dass im Jahr 2021 sowohl die durchschnittlich ausgeschriebene positive als
auch die durchschnittlich ausgeschriebene negative SRL leicht gesunken sind. So lag die durchschnittlich aus-
geschriebene positive SRL bei 2.092 MW (2020: 2.101 MW) und die durchschnittlich ausgeschriebene negative
SRL bei 1.972 MW (2020: 2.022 MW).

Elektrizitat: Entwicklung der durchschnittlich ausgeschriebenen
Sekundarregelleistungin den Regelzonen von 50Hertz, Amprion, TenneT
und TransnetBW

in MW
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Abbildung 83: Entwicklung der insgesamt ausgeschriebenen Sekundirregelleistung in den Regelzonen von

50Hertz, Amprion, TenneT und TransnetBW

In der nachfolgenden Tabelle féllt auf, dass die Leistungsspanne, deren Grenzen durch den Maximal- und Mi-
nimalwert bestimmt wird, sowohl fiir positive als auch negative SRL gegeniiber den Vorjahren erneut grofier
geworden ist. Dies ist auf die Ende 2019 eingefiihrte dynamische Dimensionierung im 4-Stunden-Zeitraster
der Regelleistung zuriickzufiihren, die zu einer hoheren Bandbreite der ausgeschriebenen Mengen fiithrt, da
bspw. PV-Prognosefehler nachts nicht berticksichtigt werden miissen, die sich allerdings tagsiiber stiarker aus-

wirken.
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Elektrizitit: Leistungsspannen der von den UNB ausgeschriebenen Sekundirregelleistung

Ausgeschriebene Leistung in MW

Jahr
von bis

2016 1.973 2.054

2017 1.890 1.920
Sekundirregelleistung 2018 1.869 1.907
(positiv) 2019 1882 131

2020 1.618 2.218

2021 1.618 2.669

2016 1.904 1.993

2017 1.818 1.846
Sekundirregelleistung 2018 1.745 1.820
(negativ) 2019 1760 5216

2020 1.682 2.251

2021 1671 2.530

Tabelle 83: Leistungsspannen der von den UNB ausgeschriebenen Sekundérleistung

Vorhaltung von Minutenreserveleistung

Quelle: regelleistung.net

Das Ausschreibungsvolumen im Bereich der positiven als auch negativen MRL ist im Jahr 2021 im Durch-

schnitt wieder gesunken, sodass die positive MRL im Jahresdurchschnitt mit 1.098 MW und die negative MRL

durchschnittlich mit 576 MW ausgeschrieben wurde.


https://regelleistung.net
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Elektrizitat: Entwicklung der durchschnittlich ausgeschriebenen
Minutenreserveleistungin den Regelzonen von 50Hertz, Amprion,
TenneT und TransnetBW

in MW
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Abbildung 84: Entwicklung der insgesamt ausgeschriebenen Minutenreserveleistung in den Regelzonen von
S50Hertz, Amprion, TenneT und TransnetBW

Elektrizitat: Leistungsspannen der von den UNB ausgeschriebenen Minutenreserve

Ausgeschriebene Leistung in MW

Jahr
von bis

2016 1.504 2.779

2017 1.131 1.850
Minutenreserveleistung 2018 641 1.419
(positiv) 2019 a74 Lo52

2020 337 1.406

2021 339 1.740

2016 1.654 2.353

2017 1.072 2.048
Minutenreserveleistung 2018 375 1.199
(negativ) 2019 cas 094

2020 276 809

2021 339 809

Quelle: regelleistung.net

Tabelle 84: Leistungsspannen der von den UNB ausgeschriebenen Minutenreserve


https://regelleistung.net
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2.2 Einsatz von Regelleistung

Elektrische Energie ldsst sich nur in einem bestimmten Rahmen speichern. Um sicherzustellen, dass zu jedem
Zeitpunkt die erzeugte Menge an elektrischer Energie der Menge entspricht, die auch verbraucht wird, ist je-
der Erzeuger und jeder Verbraucher einem Bilanzkreis zugeordnet. Der Bilanzkreisverantwortliche (Regional-
versorger, Stromhéndler, Lieferant etc.) ist verpflichtet, seinen Bilanzkreis in jeder Viertelstunde ausgeglichen
zu bewirtschaften. D. h,, die in einem Bilanzkreis eingestellten Energiemengen und die aus ihm entnomme-
nen Energiemengen miissen sich die Waage halten. Abweichungen zwischen dem prognostizierten und dem
realen Verbrauch verschiedener Bilanzkreise innerhalb der vier Regelzonen in Deutschland gleichen sich da-
bei teilweise untereinander aus. Nur die verbleibende Abweichung, d. h. der Saldo aller Bilanzkreisungleichge-
wichte (sog. Saldo des Netzregelverbundes bzw. NRV-Saldo) wird durch den Einsatz von positiver oder negati-

ver Regelleistung — in Form des Abrufs von positiver oder negativer Regelarbeit - egalisiert.

Anhand der nachfolgenden Darstellung ist zu erkennen, dass im Jahr 2021 der durchschnittliche Einsatz der
positiven SRL mit 99 MW leicht gestiegen (2020: 97 MW) und der durchschnittliche Einsatz der negativen SRL
mit 98 MW gesunken ist (2020: 118 MW). Der maximale Abruf dagegen liegt sowohl bei der positiven als auch

negativen SRL niedriger als im Vorjahr.

Elektrizitat: Durchschnittlicher Einsatzvon Sekundarregelleistunginkl.
Beziige und Lieferungenim Rahmen der Online-Saldierung beim NRV
in MW
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Abbildung 85: Durchschnittlicher Einsatz von Sekundirregelleistung inkl. Beziige und Lieferungen im Rah-

men der Online-Saldierung beim NRV in MW
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Bezogen auf das Jahr 2021 betrug die insgesamt eingesetzte Energiemenge rund 0,9 TWh (2020: 0,8 TWh) fiir
positive SRL und 0,8 TWh (2020: 1,0 TWh) far negative SRL. Im Jahresmittel wurden 2021 knapp ein Prozent
der durchschnittlich ausgeschriebenen positiven und negativen SRL eingesetzt.

Die Bundesnetzagentur stellt auf der Plattform SMARD Marktdaten zur Regelleistung zur Verfiigung. Dort

kann man sich fiir die einzelnen Regelleistungsarten die vorgehaltenen und die abgerufenen Mengen grafisch

oder tabellarisch anzeigen lassen.”

Elektrizitat: Einsatzhaufigkeit der Minutenreserveleistung
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3.230
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Quelle: regelleistung.net

Abbildung 86: Einsatzhidufigkeit der Minutenreserveleistung

2019 2020 2021

Mit insgesamt 2.808 Abrufen im Jahr 2021 liegt die Einsatzhaufigkeit der MRL unter dem Vorjahreswert von
3.230 Abrufen. Im Jahr 2021 wurde die negative MRL insgesamt 1.192-mal eingesetzt (2020: 974). Die Einsatz-
haufigkeit der positiven MRL belief sich im Jahr 2021 in Summe auf 1.616 Abrufe (2020: 2.256)".

74 https://www.smard.de

75 Die Einsatzhaufigkeit der SRL ist hier nicht separat dargestellt, da sie in nahezu jeder Viertelstunde abgerufen wird.


https://www.smard.de
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Elektrizitat: Durchschnittlicher Einsatzvon Minutenreserveleistungim
NRV in MW
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Abbildung 87: Durchschnittlicher Einsatz von Minutenreserveleistung im NRV in MW

In den Viertelstunden, in denen die MRL abgerufen wird, werden im Durchschnitt fiinf Prozent der ausge-
schriebenen positiven MRL und sechs Prozent der ausgeschriebenen negativen MRL eingesetzt. Die bei einem
Abruf von positiver MRL durchschnittlich eingesetzte Leistung ist mit 214 MW im Jahr 2021 im Mittel niedri-
ger als im Jahr 2020 (366 MW). Mit 154 MW eingesetzter negativer MRL im Jahr 2021 sank die durchschnittlich
eingesetzte Leistung im Vergleich zum Vorjahr deutlich (2020: 253 MW).

Wihrend die SRL in fast jeder der 35.040 Viertelstunden eines normalen Jahres eingesetzt wird, kommt die
MRL nur selten zum Einsatz. Daher ist die tatsdchliche Einsatzhdufigkeit bei der SRL nahe der moglichen Ein-
satzhdufigkeit. Die eingesetzte Regelarbeit der MRL betrug dagegen 2021 jeweils weniger als 1 Prozent der
durchschnittlich ausgeschriebenen positiven und negativen MRL.

In der nachfolgenden Abbildung ist der durchschnittliche Einsatz der SRL und MRL je Kalenderwoche fiir den
Zeitraum der Jahre 2016 bis 2021 dargestellt. Nachdem die eingesetzte SRL und MRL zwischenzeitlich (2018
bis Mitte 2019) auf einem vergleichsweisen hohen Niveau rangierte, ist der urspriingliche Abwértstrend aus
den Jahren vor 2018 wieder zu beobachten. Diese Entwicklung diirfte insbesondere durch das Mafinahmenpa-
ket zur Starkung der Bilanzkreistreue begriindet sein, welches die Bundesnetzagentur im ersten Quartal 2020
in Reaktion auf die im Juni 2019 aufgetretenen, erheblichen Systembilanzungleichgewichte erlassen hat. Im
Wege der Festlegung wurden die Vorgaben zum friihzeitigen bilanziellen Ausgleich der Energiemengen in
Bilanzkreisen in jeder Viertelstunde gestirkt, eine frithzeitige Ubermittlung bestimmter Messwerte fiir eine
zukiinftig schnellere Aufklirung und Plausibilisierung von Systemungleichgewichten eingesetzt sowie eine
Ponalregelung in der Berechnung des Ausgleichsenergiepreises fiir einen stirkeren 6konomischen Anreiz
zum Ausgleich der Energiemengen in den Bilanzkreisen angepasst.”

76 Vgl. Beschliisse BK6-19-212, BK6-19-217 und BK6-10-218, jeweils vom 11. Dezember 2019.
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Damit bestanden verstiarkte Anreize fiir Bilanzkreisverantwortliche, ihrer Plicht zum Bilanzkreisausgleich mit
bestmoglicher Sorgfalt nachzukommen, was sich in einer Verringerung von Systemungleichgewichten und
insoweit in einem reduzierten Einsatz von SRL und MRL dufierte.

Elektrizitat: Entwicklung der durchschnittlich eingesetzten Regelleistung
(SRL und MRL) in MW
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Abbildung 88: Entwicklung der durchschnittlich eingesetzten Regelleistung (SRL und MRL) in MW

2.3 Ausgleichsenergiepreise

Wihrend die Kosten fiir die Vorhaltung von Regelleistung tiber den Leistungspreis in die Netzentgelte der je-
weiligen UNB einflieRen und somit von den Verbrauchern getragen werden, werden die Kosten fiir den tat-
sichlichen Einsatz der Regelleistung - in Form des Abrufs von Regelarbeit - tiber den sogenannten Ausgleich-
senergiepreismechanismus direkt mit den Verursachern der jeweiligen Bilanzkreisungleichgewichte abge-
rechnet. Die Kosten fiir die Vorhaltung von Regelleistung betrugen im Jahr 2021 insgesamt 568,6 Mio. Euro
(2020: 152,4 Mio. Euro). Der Anstieg der Vorhaltekosten kann hauptsachlich mit der generellen Entwicklung
am Strommarkt erkldrt werden. Mehr Informationen zur Vorhaltung von Regelleistung ist im Kapitel Kosten
der Systemdienstleistungenzu finden. Ausgleichsenergie ist dabei die elektrische Energie, die benotigt wird,
um das Ungleichgewicht in einem Bilanzkreis auszugleichen. Wiahrend - wie oben bereits beschrieben - nur
der entstandene Regelzonensaldo tatsdchlich durch den Einsatz von Regelleistung ausgeglichen wird, muss
aber jedes einzelne Bilanzkreisungleichgewicht durch den verantwortlichen UNB mit positiver oder negativer
Ausgleichsenergie bilanziert und dem fiir das Ungleichgewicht verantwortlichen Bilanzkreis in Rechnung ge-
stellt werden (auch wenn das entstandene Ungleichgewicht durch das Ungleichgewicht eines anderen Bilanz-
kreises kompensiert werden kann). Die Menge an bilanzierter Ausgleichsenergie tibersteigt damit meist die
tatsichlich abgerufene Menge an Regelarbeit um ein Vielfaches. Die Ausgleichsenergiekosten werden dabei
fir jede Viertelstunde auf Basis eines regelzoneniibergreifenden einheitlichen Bilanzausgleichsenergiepreises
(reBAP) ermittelt. Der Ausgleichsenergiepreis wirkt damit wie eine Art Umlage, die die Kosten fiir die tatsach-
lich abgerufene Regelarbeit auf die Akteure verteilt, die ein Bilanzungleichgewicht verursacht haben.

Die genaue Berechnungsmethodik des Ausgleichsenergiepreises basiert auf der seit Dezember 2012 wirksa-
men Festlegung BK6-12-024 der Bundesnetzagentur. Ziel der Festlegung ist es, die Anreize zur ordnungsge-
maéflen Bewirtschaftung der Bilanzkreise zu erh6hen, um systemrelevante Bilanzkreisungleichgewichte zu
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vermeiden. Im Ergebnis weist die Berechnung des Ausgleichsenergiepreises seit Dezember 2012 einen modu-
laren Aufbau auf, der drei Berechnungsmodule umfasst: In Modul 1 erfolgt die grundlegende Berechnung des
Ausgleichsenergiepreises, die bisher auf den Kosten und Erlésen der abgerufenen Sekundirregel- und Minu-
tenreservearbeit basierte und seit Mitte des Jahres 2022 eine Preisbasierung aufweist. Ergdnzend dazu sieht
Modul 2 als ,,Anreizkomponente” eine Bérsenpreiskopplung des Ausgleichsenergiepreises vor, wihrend Mo-
dul 3 die ,Knappheitskomponente“ des Ausgleichsenergiepreises in Form des 80 Prozent-Kriteriums darstellt.
Die im Juni 2019 im deutschen Ubertragungsnetz aufgetretenen erheblichen Systembilanzungleichgewichte
haben einen Anpassungsbedarf an der Berechnungsmethodik des Ausgleichsenergiepreises verdeutlicht. Da-
her wurde die Borsenpreiskopplung des Ausgleichsenergiepreises im Jahr 2020 neu geregelt.”” Durch die Neu-
regelung wird fiir Bilanzkreisverantwortliche ein stirkerer 6konomischer Anreiz geschaffen, auftretende Bi-
lanzungleichgewichte tiber Stromhandelsgeschifte auszugleichen, anstatt dafiir Ausgleichsenergie in An-
spruch zu nehmen, d. h. es wird Arbitrage gegen den Ausgleichsenergiepreis erschwert. Im Jahr 2021 wurde
schliefilich auch die Knappheitskomponente des Ausgleichsenergiepreises neu geregelt.” Die seit August 2021
zur Anwendung kommende Neuregelung der Knappheitskomponente soll auch in Zeiten grofier Systemun-
gleichgewichte den 6konomischen Anreiz zum Bilanzkreisausgleich iber Stromhandelsgeschifte sicherstellen
und Arbitrage gegen den Ausgleichsenergiepreis vermeiden.

Elektrizitiat: Maximale Ausgleichsenergiepreise

Jahr reBAP in Euro/MWh

2016 1.212,80
2017 24.455,05
2018 2.013,51
2019 2.865,11
2020 15.859,10
2021 3.804,59

Quelle: regelleistung.net

Tabelle 85: Maximale Ausgleichsenergiepreise

Im Jahr 2022 wurde eine Anpassung der Berechnungsvorschriften fiir das Modul 1 sowie der damit in Zusam-
menhang stehenden Regelungen des Ausgleichsenergiepreissystems vorgenommen?, da die Bildung des Aus-
gleichsenergiepreises im Zuge des Beitritts der deutschen UNB zu den o.g. europiischen Regelarbeitsplattfor-
men PICASSO und MARI den europédischen Vorgaben zu folgen hat. Statt der bisherigen, oben dargestellten
»,Kostenbasierung” sehen diese eine ,preisbasierte” Ermittlung des Ausgleichsenergiepreises auf Grundlage der
grenziiberschreitenden Grenzarbeitspreise vor, die sich auf den genannten Plattformen fiir die iberwiegende

77 Vgl. Beschluss BK6-19-552 vom 11.05.2020, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2019/BK6-
19-552/Beschluss/BK6-19-552_Beschluss.html.

78 Vgl. Beschluss BK6-20-345 vom 11.05.2021, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2020/BK6-
20-345/BK6-20-345_beschluss.html?nn=411978.

7 Vgl. Beschluss BK6-21-192 vom 28. April 2022, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-
GZ/2021/BK6-21-192/BK6-21-192_beschluss.html?nn=411978.


https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2019/BK6-19-552/Beschluss/BK6-19-552_Beschluss.html
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2020/BK6-20-345/BK6-20-345_beschluss.html?nn=411978
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2021/BK6-21-192/BK6-21-192_beschluss.html?nn=411978
https://regelleistung.net
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Abrufrichtung des betreffenden UNB in der relevanten Abrechnungsviertelstunde gebildet haben. Um Fehl-
entwicklungen in Form hoher Regelarbeitspreise bei Einfiihrung der genannten Plattformen und deren Aus-
wirkungen auf den Ausgleichsenergiepreis zu begrenzen, hat die Agentur der Europiischen Union fiir die Zu-
sammenarbeit der Energieregulierungsbehérden (ACER) auf Antrag der europiischen UNB eine iibergangs-
weise reduzierte Preisobergrenze fir Regelarbeit in Hohe von 15.000 €/MWh genehmigt.® Das Auftreten ho-
her Ausgleichsenergiepreise infolge einer Fehlentwicklung der Regelarbeitspreise hitte fiir Bilanzkreisverant-
wortliche, auch bei geringsten und unvermeidbaren Bilanzkreisabweichungen, enorme finanzielle Risiken
bedeutet. Der durchschnittliche, mengengewichtete Preis fiir Ausgleichsenergie (pro Viertelstunde) im NRV
ist im Jahr 2021 im Falle eines positiven NRV-Saldos (Unterspeisung, woraus der Einsatz positiver Regelleis-
tung folgt; d. h. durch Regelreserveanbieter wird die Einspeisung von Energie erhoht oder der Verbrauch re-
duziert) gegeniiber dem Vorjahr deutlich gestiegen und liegt bei 198,69 Euro/MWh (+96,71 Euro/MWh zum
Vorjahr). Im Falle eines negativen NRV-Saldos (Uberspeisung, woraus der Einsatz negativer Regelleistung
folgt; d. h. durch Regelreserveanbieter wird die Einspeisung von Energie reduziert oder der Verbrauch erhéht)
belief sich der durchschnittliche, mengengewichtete Ausgleichsenergiepreis auf 16,77 Euro/MWh und liegt
somit zum ersten Mal im positiven Bereich. Fiir diese Entwicklung ist ebenfalls das bereits 2021 anziehende
generelle Preisniveau auf den Groffhandelsmaérkten fiir Strom ursichlich. Werden iiblicherweise bei der nega-
tiven Regelarbeit auch Preise geboten - und spiter auch aktiviert - die eine Zahlungsrichtung vom Regelreser-
veanbieter an den UNB bedingt (insb. aufgrund gesparter Brennstoffkosten) ist das Preisniveau auch bei der
negativen Regelarbeit 2021 gestiegen, so dass sich im Durchschnitt ein positiver mengengewichteter Aus-
gleichsenergiepreis ergeben hat.

Elektrizitat: Durchschnittliche, mengengewichtete
Ausgleichsenergiepreise

in Euro/MWh
198,69
78,04 78,01 81,28 76,76
53,19
L
-1,62 -1,84
-20,00 29,68 -25,67
-45,61

2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Quelle: regelleistung.net B Positiver NRV-Saldo Negativer NRV-Saldo

Abbildung 89: Durchschnittliche, mengengewichtete Ausgleichsenergiepreise

80 Vgl. ACER-Entscheidung Nr. 03/2022 vom 25.02.2022 zu ,Amendment to the methodology for pricing balancing energy and cross-

zonal capacity used for the exchange of balancing energy or operating the imbalance netting process*.
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3. Europaische Entwicklungen im Bereich Regelreserve

3.1 Internationale PRL-Kooperation

Durch die Kopplung der vormals nationalen PRL-Markte ist der europaweit grofite Markt fiir PRL (Primérre-
gelleistung bzw. Frequenzhaltungsreserve, engl. Frequency Containment Reserves, FCR) mit einem Gesamtbe-
darf von etwas mehr als 1.400 MW entstanden, der sich mittlerweile wie folgt zusammensetzt:

Elektrizitat: Entwicklungderinsgesamtausgeschriebenen
Primirregelleistungin den Regelzonen der deutschen UNB, Swissgrid
(CH), TenneT (NL), APG (AT), ELIA (BE) und RTE(F)

in MW
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Abbildung 90: Entwicklung der insgesamt ausgeschriebenen Primérregelleistung in den Regelzonen der deut-
schen UNB, Swissgrid (CH), TenneT (NL), APG (AT), ELIA (BE) und RTE (FR)

Der Gesamtbedarf von {iber 1.400 MW PRL, der durch die an der Kooperation beteiligten Ubertragungsnetz-
betreiber gemeinsam beschafft wird, entspricht dem Anteil der Nettostromerzeugung und -verbrauch aller an
der PRL-Kooperation beteiligten Linder an den 3.000 MW PRL, die fir das gesamte Synchrongebiet vorgehal-
ten werden. Die ca. 1.400 MW verteilen sich innerhalb der Kooperation dann ebenfalls wiederum nach den

jeweiligen Anteilen an der Nettostromerzeugung und -verbrauch der jeweiligen Ubertragungsnetzbetreiber.

Die gemeinsame PRL-Ausschreibung der an der Kooperation beteiligten UNB steht allen priaqualifizierten An-
bietern in den beteiligten Lindern offen und richtet sich nach gemeinsamen harmonisierten Bestimmungen,
die von den zustiandigen Regulierungsbehoérden gemif der Verordnung (EU) 2017/2195 der Kommission vom
23. November 2017 zur Festlegung einer Leitlinie iiber den Systemausgleich im Elektrizitdtsversorgungssys-
tem (VO (EU) 2017/2195) genehmigt worden sind (vgl. BK6-18-006, BK6-21-366).
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Im vergangenen Jahr sind die UNB aus Dinemark (energinet.dk) und Slowenien (ELES) der Kooperation beige-
treten. Der UNB aus der Tschechischen Republik (CEPS) wird voraussichtlich 2023 der PRL-Kooperation mit

seinem gesamten PRL-Bedarf beitreten.

3.2 Start des Wirkbetriebs der europdischen Plattformen fiir den Austausch von Regelarbeit

Im Zuge der Umsetzung der VO (EU) 2017/2195, die auf eine Integration der europiischen Regelarbeitsmarkte
abzielt, wird eine Zusammenarbeit der europdischen UNB beim grenziiberschreitenden Austausch von Regel-
arbeit etabliert. Durch die Schaffung gemeinsamer Plattformen wird der Austausch von Regelarbeit aus Fre-
quenzwiederherstellungsreserven (FRR = Frequency Restoration Reserves; entsprechen der deutschen SRL
und MRL) gefordert.

Ausgehend von der Genehmigung der Agentur der Européischen Union flir die Zusammenarbeit der Energie-
regulierungsbehérden (European Union Agency for the Cooperation of Energy Regulators, ACER) wurden die
Plattformen durch die europiischen UNB etabliert: Die Plattform ,,PICASSO* (gemif} Art. 21 VO (EU)
2017/2195) setzt seit Juni 2022 den Austausch von Regelarbeit aus Frequenzwiederherstellungsreserven mit
automatischer Aktivierung (aFRR; entspricht der deutschen SRL) um, und die Plattform ,MARI“ (geméfd Art.
20 VO (EU) 2017/2195) wickelt seit Oktober 2022 den grenziiberschreitenden Austausch von Regelarbeit aus
Frequenzwiederherstellungsreserven mit manueller Aktivierung (mFRR; entspricht der deutschen MRL) ab.
Die deutschen UNB sind unter den ersten UNB, die beide Plattformen bereits nutzen. Bis 2024 werden die

weiteren europiischen UNB sukzessive den Plattformen beitreten.

4. Abschaltbare Lasten

4.1 Entwicklung der Ausschreibungen abschaltbarer Lasten durch die Betreiber von Ubertragungs-
netzen
Die gesetzliche Grundlage der Ausschreibungen abschaltbarer Lasten ist die Verordnung zu abschaltbaren Las-
ten (AbLaV). Diese trat erstmals im Januar 2013 in Kraft und wurde durch Inkrafttreten der novellierten Fas-
sung am 01. Oktober 2016 abgel6st. Das Aufierkrafttreten der AbLaV zum 01.07.2022 hatte auf die Beschaffung
und den Einsatz der abschaltbaren Lasten im Berichtszeitraum keine Auswirkungen. Die Ausschreibungen der
UNB erfolgten wochentlich fiir einen Ausschreibungszeitraum jeweils von Montag 0 Uhr bis Sonntag 24 Uhr
flr eine Gesamtabschaltleistung von 750 Megawatt an sofort abschaltbaren Lasten sowie einer Gesamtab-

schaltleistung von 750 Megawatt an schnell abschaltbaren Lasten.

Das nachfolgende Diagramm zeigt die im Jahr 2021 angebotene und bezuschlagte Abschaltleistung getrennt
nach sofort und schnell abschaltbaren Lasten. Uber den gesamten zeitlichen Verlauf ist hinsichtlich der sofort
abschaltbaren Lasten eine kontrahierte Abschaltleistung zu erkennen, die noch deutlich unterhalb der insge-

samt ausgeschriebenen Abschaltleistung in Hohe von 1500 Megawatt liegt.

Die maximal bezuschlagte SNL Leistung betrug im Berichtszeitraum bis zu 863 Megawatt. Der Grund fiir Be-
zuschlagung einer Abschaltleistung von mehr als 750 Megawatt ergibt sich insoweit aus § 11 AbLaV. Uber die
Ausschreibungsmenge hinausgehende Zuschléage sind demnach fiir jeweils ein weiteres Angebot zu erteilen,

wenn die Ausschreibungsmenge von 750 Megawatt ohne diesen weiteren Zuschlag nicht erreicht sind. In 46

Ausschreibungen tberstieg die kontrahierte Leistung an SNL die Ausschreibungsmenge von 750 Megawatt.
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Die maximal bezuschlagte SOL Leistung im Jahr 2021 betrug hingegen lediglich 517 Megawatt. Damit ist im
Vergleich zum Vorjahr (519 Megawatt) kein Anstieg festzustellen. Zudem liegt die maximal kontrahierte Ab-
schaltleistung an SOL weiterhin deutlich unter der auszuschreibenden Gesamtabschaltleistung an sofort ab-

schaltbaren Lasten in Hohe von 750 Megawatt.

Elektrizitat: Im Zeitraum von Januar 2021 bis Dezember 2021
ausgeschriebene und bezuschlagte Abschaltleistung getrennt nach sofort
und schnellabschaltbaren Lastenin MW je Kalenderwoche (KW)

1.359 1.376
1.254 138 200 1.271 1320 1.295 1 947 1.269 1 559 1314 1.267 1.275
' ’ 1.116 1.179 1150
: 1.081
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KW B angebotene und bezuschlagte Leistung (schnell abschaltbare Lasten)
M angebotene und bezuschlagte Leistung (sofort abschaltbare Lasten)

Abbildung 91: Im Zeitraum von Januar 2021 bis Dezember 2021 ausgeschriebene und bezuschlagte Abschalt-
leistung [MW] getrennt nach sofort und schnell abschaltbaren Lasten.

4.2 Priqualifizierte Leistung

Insgesamt waren neun Verbrauchseinrichtungen erfolgreich als sofort abschaltbare Lasten mit einer Gesamt-
abschaltleistung in Hohe von 797 MW im Berichtsjahr 2021 priqualifiziert. Des Weiteren waren in 2021 insge-
samt 49 Verbrauchseinrichtungen gem. § 2 Nr. 11 als schnell abschaltbare Lasten mit einer Gesamtabschalt-
leistung in Hohe von 1.726 MW priqualifiziert. Es wurden keine abschaltbaren Lasten als Konsortien gem. § 2
Nr. 12 AbLaV priqualifiziert. Die Lasten sind zumeist in der Regelzone der Amprion GmbH angeschlossen.
Weitere Lasten befinden sich in den Regelzonen der 50Hertz GmbH, der Tennet TSO GmbH und der Trans-
netBW GmbH.

4.3 Abrufe abschaltbarer Lasten

Im Jahr 2021 wurden abschaltbare Lasten an 4 Tagen zur Erhaltung der Systembilanz, also vergleichbar zur
Regelleistung eingesetzt. Dabei wurde eine maximale Abschaltleistung am 14.August 2021 von 891 Megawatt
abgerufen. Der Einsatz der abschaltbaren Lasten zur Erhaltung der Systembilanz erfolgte parallel zum Abruf
von positiver Minutenreserve. Zum Redispatch wurden abschaltbare Lasten im Jahr 2021 nicht eingesetzt.

Insgesamt haben sich die kontrahierten sofort abschaltbaren Lasten fiir 11.442 Stunden fristgerecht nicht ver-
figbar gemeldet. Damit waren 37.6470 MWh Abschaltarbeit durch die sofort abschaltbaren Lasten nicht ver-
figbar. Schnell abschaltbare Lasten haben sich in 2021 hingegen fiir 35.403 Stunden fristgerecht nicht verfiig-
bar gemeldet. Damit waren 632.892 MWh Abschaltarbeit durch die schnell abschaltbaren Lasten nicht verfiig-
bar. Damit wird die Moglichkeit, die kontrahierte Abschaltleistung am Vortag als nicht verfiigbar zu melden,
durch die abschaltbaren Lasten im nennenswerten Umfang genutzt. Die Lasten stehen damit den Ubertra-
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gungsnetzbetreibern zum Systembilanzausgleich und zum Redispatch in diesen Zeitraumen nicht zur Verfi-
gung. Im gesamten Zeitraum haben sich jedoch die kontrahierten Lasten nicht aufgrund einer alternativen
Vermarktung am Regelenergiemarkt oder am Spotmarkt als nicht verfiigbar gemeldet.

4.4 Kosten fiir Abschaltenergie

Entsprechend der im Vergleich zum Vorjahr geringeren Nutzung der abschaltbaren Lasten fallen im Jahr 2021
erneut niedrigere Arbeitskosten fiir Abschaltenergie in Héhe von 1.080.183 (2020: 1.200.460 Euro; 2019:
2.933.093 Euro; 2018: 952.774 Euro) an. Die Kosten fiir die Leistungsvorhaltung der abschaltbaren Lasten sind
mit 29.765.393 Euro (2020: 30.124.235 Euro; 2019: 28.013.447 Euro; 2018: 26.770.491 Euro) ebenfalls leicht ge-
sunken. Die Transaktionskosten der Ubertragungsnetzbetreiber zur Umsetzung der Verordnung zu abschalt-
baren Lasten sinken in 2021 auf 205.150 Euro (2020: 454.00 Euro; 2019: 306.112 Euro; 2018: 355.023 Euro). Die
Gesamtkosten der abschaltbaren Lasten betragen im Jahr 2021 somit 31.050.727 Euro (2020: 31.778.695 Euro;
2019: 31.252.653 Euro; 2018: 28.078.289 Euro).

4.5 Zuschaltbare Lasten (NsA)

Die Bundesnetzagentur hat im Januar 2018 die Festlegung einer freiwilligen Selbstverpflichtung namens
~Nutzen statt Abregeln“ gegentiber den drei betroffenen Ubertragungsnetzbetreibern TenneT, Amprion und
50Hertz getroffen. Danach kénnen die Ubertragungsnetzbetreiber mit KWK-Anlagenbetreibern im sog. ,Netz-
ausbaugebiet” Vertrige iber die Reduzierung der Wirkleistungseinspeisung bei gleichzeitiger Lieferung von
elektrischer Energie fiir die Aufrechterhaltung der Warmeversorgung abschlieffen. Dadurch sollen im Netz-
ausbaugebiet Einspeisemanagement-Mafnahmen vermieden und zugleich neue Redispatchpotenziale er-
schlossen werden. Durch die Neuregelung im EnWG 2021 ist die Beschrankung auf das Netzausbaugebiet ent-
fallen und wird die Regelung ausgeweitet. Das EnWG 2022 sieht nunmehr ein neues Ausschreibungsverfahren
ab 2023 fiir das Jahr 2030 vor.

Eine Anlage ist nach den bisherigen Regelungen gem. Selbstverpflichtungen geeignet, einen Engpass kosten-
glinstig und effizient zu beseitigen, wenn die aus dem vermiedenen Einspeisemanagement resultierenden
Einsparungen voraussichtlich iber die Dauer der auf die Inbetriebnahme folgenden fiinf Jahre (Dauer der
Vertriage) mindestens die voraussichtlichen erforderlichen Investitionskosten decken. Es kommt also eine
ubergreifende - keine netzkostenbezogene - Effizienzbetrachtung zur Anwendung.

Die genannten Ubertragungsnetzbetreiber haben seit 2018 Anlagenbetreibern den Abschluss entsprechender
Vertrige angeboten. In der Regelzone 50Hertz wurden seither sechs Vertriage geschlossen. Das Redispatch-
Potential der kontrahierten Anlagen betrdgt rund 202 MW.
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E Grenziiberschreitender Handel und Europaische
Integration

1. Stromhandel und Marktkopplung

Die Lander der Europiischen Union sind elektrisch in Verbundsystemen gekoppelt. Deutschland agiert hier
als eine zentrale Drehscheibe. Im Rahmen der Weiterentwicklung des europdischen Elektrizitidtsbinnenmark-
tes wachsen die Strommarkte noch enger zusammen, wodurch der grenziiberschreitende Handel erleichtert

und eine sichere, kosteneffiziente und nachhaltige Stromversorgung gewéahrleistet werden.

Die Bundesnetzagentur arbeitet gemeinsam mit den anderen Regulierungsbehérden Europas (National Regu-
latory Authorities - NRAs) und der Agentur der Europaischen Union fiir die Zusammenarbeit der Energiere-
gulierungsbehorden (ACER) an der Umsetzung der Vorgaben der Européischen Union.

Der Strombinnenmarkt ist in einzelne Gebotszonen aufgeteilt, in denen Angebot und Nachfrage die Preise fiir
den Strom bestimmen. Deutschland bildet zusammen mit Luxemburg eine gemeinsame Gebots- und damit
eine einheitliche Preiszone. Innerhalb der Gebotszone wird der Stromhandel engpassfrei (also ohne Kapazi-
tatsrestriktionen) vom Erzeuger zum Verbraucher abgewickelt. Damit das funktioniert, werden innerhalb ei-
ner Gebotszone die physikalischen Engpéasse entweder durch Redispatch-Mafinahmen und Netzausbau beho-
ben oder bei der Berechnung der Grenzkuppelkapazitidten berticksichtigt. Der europiische Rechtsrahmen mit
seinen Vorgaben fiir steigende Mindestkapazititen engt jedoch den Spielraum bei der Kapazititsberechnung
zunehmend ein, sodass der Druck auf den Netzausbau und Redispatchmafinahmen steigt.

Wenn in Europa Strom mit dem Ziel der tatsichlichen Lieferung gehandelt wird, so erfolgt dies hauptsichlich

in zwei Zeitscheiben:

- Im vortigigen Handel (Day-Ahead) wird der Strom fiir den nichsten Tag auktioniert. Die Auktion
lauft nach dem Marktraumpreis-Verfahren (marginal pricing) ab, bei dem das letzte bezuschlagte Ge-
bot den Preis fiir alle anderen Gebote festlegt.

- Im untertigigen Handel (Intraday) wird der Strom hauptsichlich kontinuierlich gehandelt (in Stun-
den, halben Stunden und Viertelstunden als Erfiillungszeitraume). Dabei erhailt jedes bezuschlagte
Gebot seinen eigenen Preis (pay as bid).

In Europa sind sowohl der Day-Ahead- als auch der Intraday-Markt grofitenteils gekoppelt. Dies bedeutet,
dass freie Kapazitit zwischen Gebotszonen direkt an die verauktionierte Strommenge gekniipft ist, so dass we-
der der Verkaufer noch der Kaufer die Weiterleitung, also die grenziiberschreitende Kapazitit, berticksichtigen
muss. Dieses Verfahren, bei dem sich beide Handelspartner in unterschiedlichen Gebotszonen befinden und
ohne weitere Schritte miteinander Handel betreiben, nennt sich implizite Kapazititsvergabe. Im Gegensatz
dazu gibt es - die an Bedeutung verlierende - explizite Kapazititsvergabe, bei der zusétzlich zum eigentlichen
Handelsgeschift Ubertragungsrechte zwischen Gebotszonen erworben werden miissen.
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Im SDAC (Single Day-Ahead Coupling) sind mittlerweile simtliche Lander der Europdischen Union vollstin-
dig miteinander verbunden.

Teilnehmer Marktkopplung

im vortagigen Handel
SDAC

Core-Region

Stand: Juni 2022

Core-Region
Lastflussbasierte Kapazitatsberechnung -
»Flow Based*

Alle blau hinterlegten Lander
nehmen an der Marktkopplung
(SDAC) teil

Abbildung 92: Teilnehmer Marktkopplung im vortigigen Handel in 2022
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Ziel der Marktkopplung ist die effiziente Nutzung der im Day-Ahead und Intraday verfiigbaren Ubertragungs-
kapazititen zwischen den beteiligten Lindern. Im Ergebnis fiihrt das SDAC zu einer Preisangleichung im Day-
Ahead-Markt, wobei die Kapazititszuteilung auf die einzelnen Grenzen auch unter Beriicksichtigung der
moglichen Wohlfahrtseffekte erfolgt. Zu beobachten ist, dass die Preiskonvergenz (als ein moglicher Indikator
far eine effiziente Nutzung von Grenzkuppelkapazititen) in gekoppelten Regionen deutlich hoher ist als in

ungekoppelten Regionen.

2. Kapazititsberechnung fiir den grenziiberschreitenden Handel

Die Ubertragungskapazititen zwischen Gebotszonen sind ein knappes Gut. Limitierte Kuppelkapazititen und
auch interne Netzelemente mit hoher Sensitivitit fiir den grenziiberschreitenden Handel kénnen eine natiir-
liche physikalische Begrenzung fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel bilden.

Die den Strommairkten im Day-Ahead-Markt zur Verfiigung gestellten Kapazititen werden in Europa auf zwei
Arten ermittelt: einerseits mittels der ,,Net Transfer Capacity (NTC)“-Berechnung und andererseits durch den
~Flow-Based Market Coupling (FBMC)“-Algorithmus.

Net Transfer Capacity (NTC)

Beim NTC-Verfahren stimmen die Ubertragungsnetzbetreiber an einer Grenze die zur Verfiigung stehenden
Handelskapazititen - auch fiir langerfristige Kapazititen - beidseitig grenziiberschreitend untereinander ab.
Das Minimum der Vorschlage von beiden Parteien bestimmt dabei die Gesamthoéhe der Handelskapazitit an
der Grenze. Prigend sind dabei Erfahrungswerte fiir die Belastbarkeit des zur Grenze hinfithrenden Teils des

jeweiligen Netzes.
Flow-Based Market Coupling (FBMC)

In der lastflussbasierten Marktkopplung (Flow-Based Market Coupling, FBMC) wird die Ubertragungskapazi-
tat algorithmisch berechnet. Anhand eines Netzmodells und des Handelsergebnisses wird eine wohlfahrtsop-
timierte Kapazitatsverteilung erreicht. Dabei werden bei dieser Berechnungsmethode nicht nur eine einzelne
Gebotszonengrenze, sondern alle sich im betrachteten Bereich ergebenden Stromfliisse unter Berticksichti-

gung der fiir den Handel relevanten Leitungen miteinbezogen.

Die Verordnung (EU) 2015/1222 vom 24. Juli 2015 zur Festlegung einer Leitlinie fiir die Kapazititsvergabe und
das Engpassmanagement (VO (EU) 2015/1222) definiert die lastflussbasierte Marktkopplung als das Zielmodell
in Zentraleuropa. Aus diesem Grund muss jede Region begriinden, falls sie sich bei ihrer Kapazititsberech-
nungsmethodik nicht fiir einen Flow-Based Ansatz entscheidet. Im Juni 2022 ist die lastflussbasierte Markt-

kopplung der Core-Region fiir den vortigigen Handelsbereich gestartet.

Die Region umfasst die Gebotszonengrenzen zwischen insgesamt 13 Landern aus Zentralwest- und Ost-Eu-
ropa: Belgien, Deutschland, Frankreich, Kroatien, Luxemburg, die Niederlande, Osterreich, Polen, Ruménien,
Slowenien, Slowakei, Tschechien und Ungarn. Mit der Einfiihrung der lastflussbasierten Marktkopplung in
der Core-Region konnte ein wesentlicher Meilenstein der europdischen Marktkopplung und ein Hauptziel der
VO (EU) 2015/1222 erfolgreich abgeschlossen werden. Durch die effizientere Bestimmung der grenziiber-
schreitenden Austausche und tatsichlichen Lastfliisse, haben Marktakteure noch bessere Handelsmoglichkei-
ten, da Angebot und Nachfrage sowie die betriebssicher verfiigbare Ubertragungskapazitit miteinander in
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Einklang gebracht werden. Der Ansatz dient damit zudem der noch stirkeren Integration Erneuerbarer Ener-
gien im gemeinsamen Strombinnenmarkt in den kommenden Jahren. Bis Juni 2023 ist die Ausweitung der
lastflussbasierten Kapazititsberechnung in der Core-Region auf den Intraday-Bereich vorgesehen.

3. Mittlere zur Verfiigung gestellte Ubertragungskapazitit

Die mittlere zur Verfiigung gestellte Ubertragungskapazitit ist die Ubertragungsleistung, die zwischen zwei
Gebotszonen iiber das Jahr gemittelt stiindlich dem Markt zur Verfiigung gestellt wurde. Es wurden sowohl
die Import- als auch die Exportkapazititen ausgewertet. Fiir die beiden in Kaptiel I.E.2 vorgestellten Verfahren

wurden unterschiedliche Methoden angewandt:
Net Transfer Capacity (NTC)

Zur Ermittlung der mittleren verfiigbaren Ubertragungskapazitit wurden fiir diesen Bericht die Jahres-
Durchschnittswerte der jeweiligen stiindlichen NTC-Werte der deutschen UNB herangezogen. Die gemittel-
ten Durchschnittswerte stellen die grundsétzlich dem Markt zur Verfiigung gestellten Kapazititen dar, ohne

vollstindig in beide Handelsrichtungen genutzt zu werden.
Flow-Based Market Coupling (FBMC)

Den aus dem FBMC resultierenden genutzten Handelskapazititen liegt immer eine Wohlfahrtsoptimierung
zugrunde, so dass diese Werte nicht die tatsichlich zur Verfiigung gestellte mittlere Ubertragungskapazitit
widerspiegeln. Da die grenziiberschreitenden Handelskapazititen im FBMC voneinander abhingig sind, kann
anders als beim NTC Verfahren kein unabhingiger Wert pro Grenze ausgewiesen werden. Als Schitzwert wird
je Grenze eine Handelskapazitit ausgewertet, welche nur erreichbar ist, falls an allen anderen FBMC Grenzen
kein Stromhandel stattfindet. Aus diesem stiindlichen Wert wurden dann die mittleren Ubertragungskapazi-

titen gebildet.

Aufgrund des fundamental unterschiedlichen Ansatzes konnen Kapazititswerte von NTC- und FBMC-Gren-
zen nicht direkt miteinander verglichen werden. Fiir eine Betrachtung der Entwicklung der deutschen Im-
und Exportkapazititen wurden die Werte daher aggregiert und in den nachfolgenden Tabellen separat aufge-
fihrt.
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Elektrizitat: Importkapazitit

2019 2020 2021

Veranderung Verdnderung

Grenze gegeniiber gegeniiber

Vorjahr Vorjahr
in Prozent in Prozent
NTC
CH- DE 3.491,04 3.707,67 6 3.628,99 -2
CZ-> DE 1.416,35 1.420,55 0 1.375,81 -3
DK - DE 1.782,23 1.900,75 7 2.644,19 39
NO -> DE * 23,50 668,70 2.746
PL-> DE 1.249,22 1.414,65 13 1.376,12 -3
SE > DE 533,56 516,23 -3 548,29 6
Flow-based

AT - DE 5.080,67 5.028,24 -1 4.945,28 -2
BE > DE 571,59 922,15 61
FR > DE 3.748,00 4.810,14 28 5.298,74 10
NL -> DE 3.246,32 3.560,67 10 4.110,64 15

* Inbetriebnahme Ende 2020, Quelle: UNB, ENTSO-E

Tabelle 86: Ubersicht iber die Entwicklung der Importkapazititen



Elektrizitat: Exportkapazitit
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2019 2020 2021

Veranderung Verdnderung

Grenze gegeniiber gegeniiber

Vorjahr Vorjahr
in Prozent in Prozent
NTC
DE > CH 1.342,98 1.263,67 -6 1.346,61 7
DE-> CZ 1.348,30 1.050,24 -22 1.054,81 0
DE - DK 1.965,43 2.180,85 11 2.931,48 34
DE > NO * 35,30 1.134,26 3.113
DE > PL 904,03 1.042,28 15 1.054,81 1
DE - SE 248,55 321,57 29 462,40 44
Flow-based

DE > AT 4.984,73 4.864,04 -2 4.987,86 3
DE > BE 571,59 922,18 61
DE-> FR 5.488,41 5.820,48 6 6.102,20 5
DE - NL 3.301,61 3.016,47 -9 3.205,74 6

* Inbetriebnahme Ende 2020; Quelle: UNB, ENTSO-E

Tabelle 87: Ubersicht iiber die Entwicklung der Exportkapazititen

Griinde fir die langfristigen Verdnderungen der Kapazititen sind unter anderem der Zubau von Leitungen

und anderen Netzelementen (z. B. Phasenschiebern oder Transformatoren). Zudem wurde in der CWE-Region

fur das Flow Based Market Coupling ein Mindestanteil der Leitungskapazitit von 20 Prozent (minRAM) ange-

wendet, welcher auch in der Core-Region weiter Bestand hat. Zusétzlich wurde zum 1. Januar 2020 im Zuge

des Clean Energy for all Europeans Package (CEP) eine Mindesthandelskapazitit fiir alle Grenzen bestimmt.

Riickginge der Kapazititen im Jahresvergleich kénnen u. a. auch durch Ausfille und Wartungsarbeiten be-

griindet sein. Die Stromhandelskapazitit an der Grenze Danemark-West und Deutschland ist im Wesentli-

chen durch ein Sonderregime bestimmt (vgl. Abschnitt IC5.2.5 zu Countertrading).

In der folgenden Abbildung sind die iiber alle elektrischen Grenzen Deutschlands aufsummierten Export- und

Importleistungen im Jahresverlauf sowie als Jahresdauerlinie (Export und Import jeweils absteigend nach dem

grofiten absoluten Wert sortiert) dargestellt. Es ist zu beachten, dass die in der Jahresdauerlinie gezeigten

Werte fiir Export- und Importleistung bei hohen absoluten Werten nicht gleichzeitig realisiert werden.
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Elektrizitat: Export-und Importleistung
in GW

Jahresverlauf von Export- und Importleistung der deutschen Gebotszone in 2021

mit den elektrischen Nachbarn in GW
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Jahresdauerlinie von Export- und Importleistung der deutschen Gebotszone in 2021
mit den elektrischen Nachbarn in GW
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Abbildung 93: Export- und Importleistung

4. Grenziiberschreitende Lastfliisse und realisierte Handelsfliisse

Den realisierten Verbundaustauschfahrplidnen als Handelsfliissen, auf denen die voranstehenden Analysen
beruhen, stehen die an den Gebotszonengrenzen gemessenen physikalischen Lastfliisse gegeniiber. Im Ideal-
fall wire der Saldo von physikalischen Lastfliissen und Handelsfliissen in der Gesamtbetrachtung nahezu
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identisch. Durch ungeplante Fliisse (Ring- und Transitfliisse, siehe dazu auch Abschnitt IE5 ab Seite 251),
Ubertragungsverluste, grenziiberschreitenden Redispatch und Messtoleranzen kommt es jedoch hiufig zu
Abweichungen. Da der physikalische Stromfluss immer den Weg des geringsten Widerstandes nimmt, wei-
chen physikalische Lastfliisse und realisierte Handelsfliisse an einzelnen Grenzen teilweise stark voneinander
ab (siehe Abbildung unten). Dies ist bei einem stark vermaschten Netz mit einer grofien Gebotszone unver-
meidbar.

Elektrizitiat: Verbundaustauschfahrpline (Grenziiberschreitender Stromhandel) und
physikalische Lastfliisse

Verbundaustauschfahrplane in TWh (Grenzuberschreitender Stromhandel)

mem | ® IMmport
== | ® Export
I

2>

nn 98 AR = 7
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Abbildung 94: Verbundaustauschfahrplidne und physikalische Lastfliisse
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Die realisierten Verbundaustauschfahrpline sind fiir die Betrachtung der Nettostrombilanz an den einzelnen
Auflengrenzen und in der Gesamtheit der deutschen Grenzen entscheidend. Die vorangegangene Abbildung
stellt die in den Jahren 2020 und 2021 an den deutschen Grenzen realisierten Verbundaustauschfahrpliane und
physikalischen Lastfliisse bildlich dar, wihrend die nachfolgenden Tabellen die Werte in komprimierter Form
zusammenfassen.

Elektrizitat: Vergleich des Saldos der grenziiberschreitenden Stromfliisse
in TWh

Tatsachlicher verbindliche Tatsachlicher verbindliche
physikalischer Verbundaustausch- physikalischer Verbundaustausch-
Lastfluss 2020 fahrpldne 2020 Lastfluss 2021 fahrplane 2021
Import 47,6 33,7 51,7 39,3
Export 65,4 48,6 70,8 53,8
Saldo 17,8 14,8 19,1 14,5
Quelle: UNB

Tabelle 88: Vergleich des Saldos der grenziiberschreitenden Stromfliisse

Elektrizitat: Vergleich der Importe aus grenziiberschreitenden Stromfliissen
in TWh

Tatsdchlicher Tatsichlicher

physikalischer Verbund.a.ustausch- physikalischer Verbund?ustausch-
Lastfluss 2020 fahrplane 2020 Lastfluss 2021 fahrplane 2021
AT > DE 5,2 1,7 6,5 11
BE > DE 0,1 0,1 1,8 1,8
CH > DE 7,4 5,9 4,0 3,8
CZ-> DE 3,2 1,6 6,1 2,8
DK -> DE 6,3 9,2 8,2 11,6
FR > DE 13,0 6,7 9,8 4,7
NL -> DE 9,7 5,6 8,5 3,8
NO - DE 0,2 0,2 4,3 4.4
PL- DE 0,0 0,4 0,3 3,2
SE > DE 2,5 2,4 2,2 2,2

Quelle: UNB

Tabelle 89: Vergleich der Importe aus grenziiberschreitenden Stromfliissen
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in TWh
::;:lalfe:‘ltlsccl:\z; Verbundfustausch- ::;:::;:;:er Verbundilustausch-
Lastfluss 2020 fahrplane 2020 Lastfluss 2021 fahrplane 2021
DE > AT 15,3 20,1 14,8 19,6
DE > BE 0,3 0,3 2,6 2,6
DE->CH 12,3 4,5 16,6 5.6
DE->CZ 9,1 53 6,2 3,1
DE > DK 3,3 23 4,2 2,6
DE > FR 2,8 8,3 4,2 11,2
DE > NL 10,8 4,0 12,1 5.4
DE > NO 0,0 0,1 1,1 2,2
DE - PL 11,2 3,3 8,7 1,4
DE > SE 0,4 0,4 0,3 0,3
Quelle: UNB

Tabelle 90: Vergleich der Exporte aus grenziiberschreitenden Stromfliissen

Elektrizitit: Grenziiberschreitender Stromhandel Deutschlands
Handelsvolumenin TWh
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Abbildung 95: Grenziiberschreitender Stromhandel Deutschlands
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Fir eine Bewertung der Importe und Exporte wurden die Handelsvolumina der realisierten Verbundaus-

tauschfahrpline mit dem Day-Ahead Spotpreis der EPEX-Spot der Gebotszone Deutschland/ Luxemburg

multipliziert. Es wird hierbei insoweit marktrationales Verhalten unterstellt, dass auch lingerfristige Kon-

trakte nur beliefert werden, wenn das aktuelle Preisniveau einen entsprechenden Anlass gibt. Andernfalls

wird der Strom in dem glinstigeren Markt vor Ort beschafft. Fiir die Ermittlung der monetiren Werte fiir den
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nach bzw. aus Deutschland im- und exportierten Strom wurden Importe als Kosten und Exporte als Erlése
angesehen.

Elektrizitit: Monetare Entwicklung des grenziiberschreitenden Stromhandels

2020 2021
in TWh Handel in Mio. Euro in TWh Handel in Mio. Euro

Import 33,71 1.112,08 39,34 4.180,06
Export 48,55 1.324,78 53,83 4.955,32
Saldo 14,84 212,71 14,50 775,26
Erlése Exporte in

Euro/MWh 27,28 92,05
Kosten Importe in 32,99 106,26

Euro/MWh

Quelle: UNB, ENTSO-E

Tabelle 91: Monetire Entwicklung des grenziiberschreitenden Stromhandels (Handelsfliisse)

Elektrizitat: Erlose und Kosten der deutschen Ex-und Importe
in Mio. Euro

2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Quelle: UNB,ENTSO-E B Exporterlose ~ HEEE Importkosten  @===Exportiiberschuss

Abbildung 96: Erlése und Kosten der deutschen Exporte und Importe

Verdnderungen in den Preisdifferenzen schlagen sich in der Entwicklung der grenziiberschreitenden Han-
delsvolumina zwischen Deutschland und den Nachbarliandern nieder. Die Griinde fiir unterschiedliche Preise
hingen von verschiedensten Faktoren ab, welche einen direkten Einfluss auf die Merit-Order und damit ins-
besondere auf den Grofthandelspreis in den jeweiligen Landern haben. Die Entwicklung der Handelsvolumina
ist folglich nicht allein im deutschen Markt begriindet, sondern hingt ebenso von Verdnderungen von Ange-
bot und Nachfrage in den jeweiligen Nachbarldndern ab.
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5. Ungeplante Fliisse

Strom fliefdt stets von der Quelle zur Senke. Dabei nimmt er in einem Wechselstromnetz ohne gezielte Steue-
rung den Weg des geringsten Widerstandes. Deshalb lassen sich in einem zonal organisierten Stromhandels-
system die so genannten ungeplanten Fliisse nicht, oder nur mit vollig unverhiltnisméRigem Aufwand ver-
hindern. Wenn der physikalische Stromfluss von der verkauften Strommenge abweicht, spricht man von ei-
nem ungeplanten Fluss. Der ungeplante Fluss kann zwei besondere Formen annehmen. Es kann sich dabei um
Strom handeln, der von einer Gebotszone in eine andere tiber eine am Handelsgeschift nicht beteiligte Ge-
botszone transportiert wird (Transit). Wenn dagegen Strom von einer Gebotszone iiber eine am Handelsge-
schift nicht beteiligte Gebotszone wieder in die urspriingliche Zone zurtickflief3t, spricht man hingegen von
einem Ringfluss (Loop-Flow). Die Effekte konnen zurzeit noch nicht vollstindig voneinander abgegrenzt wer-
den. Als grofier Energieerzeuger in Europa und zentral gelegener Flichenstaat induziert und absorbiert
Deutschland in und von den benachbarten Staaten ungeplante Fliisse, sowohl Transite als auch Ringfliisse.
Der européische Gesetzgeber hat in Art. 16 Abs. 8 der Verordnung (EU) 2019/943 vom 5. Juni 2019 Gber den
Elektrizititsbinnenmarkt (VO (EU) 2019/943) festgelegt, dass 70 Prozent der Leitungskapazitit dem grenziiber-
schreitenden Handel zur Verfiigung gestellt werden miissen, wihrend 30 Prozent fiir interne und Ringfliisse

sowie Zuverlassigkeitsmarge genutzt werden diirfen.

Die ungeplanten Fliisse werden pro Grenze als Differenz von physikalischem Fluss zu realisierten Verbund-
austauschfahrplidnen ermittelt. Die Betrachtung erfolgt hierbei anhand der Jahressummen. Dabei wird der
Handelsexportiiberschuss vom physikalischen Export abgezogen.

Das folgende Beispiel veranschaulicht die Ermittlung eines ungeplanten Flusses: Deutschland importierte im
Jahr 2021 (Handel) aus den Niederlanden 3,8 TWh und exportierte 5,4 TWh. Daraus ergibt sich ein Exportiiber-
schuss (Handel) von 1,6 TWh. Gleichzeitig flossen physikalisch 8,5 TWh von den Niederlanden nach Deutsch-
land. Von Deutschland hingegen flossen 12,1 TWh in die Niederlande. Daraus ergibt sich ein Exportiiber-
schuss (physikalisch) von 3,6 TWh. Im Saldo (physikalisch minus Handel) floss rund 1,9 TWh Strom (durch
Rundungen entstehen Abweichungen) von Deutschland in die Niederlande, der nicht zwischen beiden Lan-

dern gehandelt wurde.

Die nachfolgende Abbildung stellt die ungeplanten Fliisse dar, die sich als Differenz aus den Salden der physi-
kalischen und der Handelsfliisse vom Marktgebiet Deutschland/Luxemburg zu seinen Nachbarldndern und

umgekehrt ergeben.
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Elektrizitat: Ungeplante Fliisse

in TWh
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Abbildung 97: Ungeplante Flisse

Die Pfeile zeigen die physikalische Hauptflussrichtung an, die Werte beziffern das Handelsdefizit, wobei
orange Zahlen ein physikalisches Defizit (Handel > Physik) und blaue Zahlen ein Handelsdefizit (Physik >
Handel) widerspiegeln. So sind z. B. im Jahr 2021 von Frankreich in die Schweiz saldiert 10,1 TWh zu wenig
physikalisch geflossen, um die gehandelten Mengen abzubilden.

Entsprechend den vorliegenden Zahlen fliefdt Strom an der Westgrenze Deutschlands teilweise iber die Nie-
derlande weiter nach Belgien und von dort iiber Frankreich wieder zuriick nach Deutschland. Ring- und
Transitfliisse aus Frankreich flieRen im Gegenzug durch die Stromnetze insbesondere im Siiden Deutschlands.
Dabei fliefit der in Frankreich gehandelte Strom nicht direkt von Frankreich in die Schweiz oder nach Italien
oder das franzosische Zielgebiet, sondern nimmt einen Umweg iiber Deutschland. An der Ostgrenze Deutsch-
lands flief}t der Strom zum Teil {iber Polen und Tschechien nach Osterreich. Dariiber hinaus gibt es auch un-
geplante Fliisse, die aus dem deutschen Ubertragungsnetz iiber das tschechische Ubertragungsnetz in das

deutsche Ubertragungsnetz zuriickflieRen und dort verbraucht werden.

Ungeachtet aller Ausbaumafinahmen fiihrt der Stromhandel zwischen verschiedenen Marktgebieten unaus-
weichlich zu ungeplanten Fliissen. Diese ungeplanten Fliisse treten insbesondere aufgrund des hohen Trans-

portaufkommens durch den innerdeutschen und Europédischen Stromhandel auf.
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6. Einnahmen aus Kompensationszahlungen fiir grenziiberschreitende
Lastfliisse

Nach Artikel 1 der Verordnung (EU) Nr. 838/2010 vom 23. September 2010 zur Festlegung von Leitlinien fiir
den Ausgleichsmechanismus zwischen Ubertragungsnetzbetreibern und fiir einen gemeinsamen Regelungs-
rahmen im Bereich der Ubertragungsentgelte (VO (EU) 838/2010) findet zwischen den UNB ein Ausgleich fiir
die Kosten statt, die ihnen durch grenziiberschreitende Elektrizititsfliisse tiber ihre Netze (, Transite“) entste-
hen (sog. Inter-TSO-Compensation — ITC). ENTSO-E richtete den ITC-Fond fiir die Kompensationen der
Ubertragungsnetzbetreiber ein. Der Fonds soll zum einen die Kosten fiir den Ausgleich der Verlustenergie, die
in den nationalen Ubertragungsnetzen infolge der Durchleitung grenziiberschreitender Stromfliisse entste-
hen, decken. Zum anderen dient der Fonds zur Deckung der Kosten fiir die Bereitstellung der Infrastruktur
zur Durchleitung grenziiberschreitender Stromfliisse (Transite). ACER vero6ffentlicht jahrlich einen Bericht
zur Umsetzung des ITC-Mechanismus (,Report to the European Commission on the implementation of the
ITC mechanism*) geméafd Punkt 1.4 des Annex Teil A der VO 838/2010. Nach vorldufigen Berechnungen von
ACER® umfasste der ITC-Fonds fiir 2021 ein Rekordvolumen von ca. 364,5 Mio. Euro (264,5 Mio. Euro fur den
Ausgleich der Verlustenergie, 100 Mio. Euro fiir die Bereitstellung der Transportinfrastruktur). Fiir das ITC-
Jahr 2021 erhielten die vier deutschen UNB mit Regelzonenverantwortung fiir Verlustenergie und die Bereit-
stellung der Infrastruktur Kompensationen in Héhe von 30,18 Mio. Euro und mussten im Gegenzug Beitrige
in Héhe von 0,39 Mio. Euro leisten. Im Saldo bedeutet das einen Betrag von 29,79 Mio. Euro, den die deut-
schen UNB netto als Kompensationszahlungen aus dem ITC-Mechanismus erhielten. Damit haben sich die
Einnahmen aus dem ITC Fonds im Vergleich zum Vorjahr mehr als vervierfacht. Die Entwicklung der Kom-
pensationszahlungen aus dem ITC-Fonds sind in der nachfolgenden Abbildung dargestellt.

Nettokompensationszahlungen ausdem ITC-Fond an die4 UNB
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Quelle: ACER

Abbildung 98: Nettokompensationszahlungen aus dem ITC-Fonds an die 4 UNB
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Die finalen Zahlen fiir 2021 werden im ACER ITC Monitoring Report erst gegen Ende des Jahres 2022 veroffentlicht. https://www.a-
cer.europa.eu/electricity/infrastructure/inter-tso-compensation-monitoring
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Die Ursache fiir die starke Reduktion der Einzahlungen bei gleichzeitig erhohter Auszahlung aus dem ITC
Fonds sind im Wechselspiel zahlreicher interdependenter Einflussfaktoren im In- und Ausland zu suchen. All-
gemein lasst sich jedoch feststellen, dass ein deutlicher Anstieg der Transite zu hohen Einnahmen aus transit-

bedingten Verlusten und damit zu diesen hohen Gesamteinnahmen gefiihrt hat.

7. Sachstand zu Europidischen Entwicklungen im Strombereich

7.1 Mindesthandelskapazitit und nationaler Aktionsplan

Die Elektrizitiatsbinnenmarktverordnung (EU) 2919/943 sieht eine Verpflichtung der Mitgliedstaaten vor, ei-
nen Mindestanteil von 70 Prozent der Ubertragungskapazititen dem grenziiberschreitenden Stromhandel zur
Verfiigung zu stellen. Pinktlich zur Geltung der neuen Regelungen hat die Bundesregierung den nationalen
L~Aktionsplan Gebotszone“® vorgelegt, der es ermoglicht, diesen Mindestwert bis zum 31. Dezember 2025 stu-
fenweise einzufiihren. Die Bundesnetzagentur hat Ende 2019 gemeinsam mit den UNB Prinzipien zur Berech-
nung und Ausweisung der Startwerte des linearen Anstiegs der Mindestkapazititen entwickelt und auf der
Homepage veréffentlicht. Die UNB haben sodann die Startwerte berechnet und veréffentlicht, so dass seit
dem 1. Januar 2020 dem grenziiberschreitenden Stromhandel entsprechende Kapazititen zur Verfiigung ge-

stellt werden konnten. Die Bundesnetzagentur iberwacht seither die Einhaltung der Mindestwerte.

Am 17. Juni 2022 hat die Bundesnetzagentur den Bericht der fiinf UNB (50Hertz Transmission GmbH,
Amprion GmbH, Baltic Cable AB, Tennet TSO GmbH, TransnetBW GmbH) zur verfiigbaren grenziiberschrei-
tenden Kapazitit fiir das Jahr 2021 gemaf Art. 15 Abs. 4 der VO (EU) 2019/943 genehmigt®3. Die fiinf UNB fiih-
ren darin aus, dass es zu keiner Verletzung der Vorschriften iber die Mindestkapazitidt gekommen ist. Da die
UNB einen solchen Bericht jahrlich fiir das abgelaufene Jahr der Bundesnetzagentur vorzulegen haben, wird

das nichste Genehmigungsverfahren voraussichtlich im zweiten Quartal 2023 durchzufiihren sein.

7.2 Regionale Koordinierungszentren

Hervorgehend aus den Regionalen Sicherheitskoordinatoren TSCNET und Coreso haben die Regionalen Ko-
ordinierungszentren (RCCs) Zentraleuropas zum 1. Juli 2022 ihren Betrieb aufgenommen. Dazu hatten die
Bundesnetzagentur und die weiteren betroffenen Regulierungsbehdrden der Betriebsfithrungsregion Zent-
raleuropa die Bestimmungen zur Einrichtung der RCCs im Januar 2021 erstmals und im Juli 2022 in einer An-
derungsfassung (auf Basis eines durch ACER genehmigten geinderten Zuschnitts der Betriebsfithrungsregio-
nen) genehmigt. Die Umsetzungsiiberwachung der neuen RCC-Aufgaben, welche u.a. die Bereiche Risikovor-
sorge, Notzustand und Netzwiederaufbau, Weiterbildung und Zertifizierung, Ermittlung von Kapazitatsbedar-
fen sowie Dimensionierung und Beschaffung von Ausgleichsreserven umfasst, erfolgt nun fortlaufend durch
die Regulierungsbehorden Zentraleuropas.

82 https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Downloads/A/aktionsplan-gebotszone.html

83https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/HandelundVertrieb/Europ-
Marktkopplung/start.html


https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Downloads/A/aktionsplan-gebotszone.html
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/HandelundVertrieb/Europ-Marktkopplung/start.html
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7.3 Einrichtung der Europidischen Organisation der Verteilernetzbetreiber (EU-VNBO)

Die Artikel 52 ff. der VO (EU) 2019/943 regeln die Einrichtung der EU-VNBO, in welcher sich VNB auf Europa-
ischer Ebene zusammenschliefRen und unter anderem an Netzkodizes mitarbeiten sollen.

Am 08. Juni 2021 wurde die EU-VNBO offiziell gegriindet. Mit der EU-VNBO wird ein Pendant zu dem euro-
paischen Verband der Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) angestrebt.

Aktuelle Informationen sowie registrierte Verteilernetzbetreiber und z. B. die Organisationsstruktur sind auf
der Homepage der EU-VNBO®# zu finden. Momentan sind ca. 300 VNB aus Deutschland Mitglied.

7.4 Short Term Adequacy Assessment

Die Seasonal Adequacy Assessments von ENTSO-E werden jeweils fiir die Sommer- und Wintermonate sepa-
rat durchgefiihrt (ENTSO-E Summer bzw. Winter Outlook). Grundlage ist die gem. Art. 8 VO (EU) 2019/941
von ACER bestitigte Methode. Danach wird der zu analysierende Zeitraum - gleich dem European Resource
Adequacy Assessment (ERAA) - einer stundenscharfen, wahrscheinlichkeitsbasierten Analyse unterzogen. Das
Hauptergebnis ist die Kenngrofie "weekly LOLP" (weekly Loss of Load Probability; Wahrscheinlichkeit der
Lastunterdeckung in einer Woche) zur Quantifizierung des Versorgungssicherheitsniveaus. Hinzu kommt der
EENS als erwartete nichtgedeckte Nachfragemenge (Expected Energy Not Served).

Der aktuelle Summer Outlook 20228 hat weitestgehend keine Versorgungssicherheitsrisiken identifiziert, da
eine Gas-Knappheit erst fiir den Winter relevante Risiken entfaltet.

Der ENTSO-E Winter Outlook 2022/2023 ist aufgrund der europarechtlichen Vorgabe aus Art. 9 Abs. 2
VO (EU) 2019/941 spatestens zum 1. Dezember 2022 zu erwarten. Darin werden die aktuellen Risiken durch
geringere Gasverfiigbarkeit abgebildet werden.

7.5 Implementierung und Weiterentwicklung der Europiischen Netzkodizes und Leitlinien

Bei der Umsetzung der EU-Netzkodizes und -Leitlinien konnten 2021 weitere Fortschritte im Hinblick auf die
Weiterentwicklung des Europiischen Strombinnenmarktes in den Bereichen Netzanschluss, Markt und Sys-

tembetrieb erzielt werden.8¢
Kapazititsbewirtschaftung

Ubertragungsnetzbetreiber und nominierte Strommarktbetreiber setzen gemeinsam mit NRAs und ACER die
Vorgaben der VO (EU) 2015/1222 (CACM-Verordnung) zur grenziiberschreitenden Engpassbewirtschaftung,
Kapazititsberechnung und -vergabe im Day-Ahead- und Intraday-Handel um. Von den Regulierungsbehor-
den und ACER wurden Genehmigungen im Rahmen dieser Verordnung erteilt. Dabei wurden die Leitlinien

84 https://www.eudsoentity.eu
85 https://www.entsoe.eu/outlooks/seasonal/

8 Die diesbeziiglichen Methodengenehmigungen der BNetzA sind unter folgendem Link veréffentlicht: https://www.bundesnetzagen-

tur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/HandelundVertrieb/EuropElektrBinnenmarkt/start.html


https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/HandelundVertrieb/EuropElektrBinnenmarkt/start.html
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/HandelundVertrieb/EuropElektrBinnenmarkt/start.html
https://www.eudsoentity.eu
https://www.entsoe.eu/outlooks/seasonal/
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flr die Kopplungsalgorithmen?®’, die darin zu berticksichtigenden Produkte® und die erforderlichen Back-up-
Mafinahmen®, die Zeitpunkte fiir die Offnung und Schliefung des untertigigen Handels® sowie die Aus-
weichverfahren fiir die Kapazititsvergabe® genehmigt. Diese Regeln bilden das Fundament fiir den Européi-
schen Strombinnenmarkt. Nach Inbetriebnahme der grenziiberschreitenden Intraday-Lésung (XBID) 2018
und einer zweiten Implementierungswelle 2019, erfolgte 2021 der Anschluss von Italien, so dass nun ein
Grofdteil der Europédischen Union auch im untertigigen Handel gekoppelt ist®2

2021 hat die ACER unter Einbindung der Bundesnetzagentur und der ibrigen européischen Regulierungsbe-
hérden Anderungen der CACM-Verordnung vorgeschlagen, die sich unter anderem aus der Neufassung der
Elektrizititsbinnenmarktverordnung 2019 ergeben. Ende 2022 wird die Uberarbeitung dieser Vorschlige
durch die Europdische Kommission erwartet. Mit dem Ende des Gesetzgebungsverfahrens und In-Kraft-Tre-
ten der neuen CACM-Verordnung wird 2023 gerechnet.

Fiir den deutschen Markt ist dariiber hinaus die Kapazitidtsberechnungsmethode fiir die Kapazititsberech-
nungsregion CORE besonders relevant (vgl. Abschnitt IE2).

ACER entschied im Februar 2019 iiber den Antrag der Ubertragungsnetzbetreiber der Kapazititsberechnungs-
region Core und determinierte so die Kapazitidtsberechnungsmethode dieser Region fiir den vortigigen und
den untertigigen Handel von Elektrizitat. Die Bundesnetzagentur hat vor dem Européischen Gericht (EuG)
Nichtigkeitsklage gegen die Entscheidung der ACER erhoben. Hauptkritikpunkt der Bundesnetzagentur an
der Entscheidung ist die darin enthaltene Etablierung eines Mechanismus mittels dessen potenziell immer
weniger Netzelemente als handelssensitiv gewertet werden. Dieser Mechanismus bewirkt, dass im Rahmen
der Kapazititsberechnung unterstellt wird, dass diese Netzelemente unbegrenzt Elektrizitit {ibertragen kon-
nen. Dies gefdhrdet nach Ansicht der Bundesnetzagentur die Systemsicherheit und fithrt zu vermeidbaren
Mehrkosten fiir die Netznutzer. Nachdem am 17. November 2021 die miindliche Verhandlung stattgefunden
hat, wurde am 7. September 2022 das Urteil verkiindet: Das Gericht hat der Klage der Bundesnetzagentur
stattgegeben. Es obliegt nunmehr ACER, eine neue rechtskonforme Entscheidung zu treffen. Bis zur Aufhe-
bung und Neuentscheidung bleibt die Kapazititsberechnungsmethode indes grundsitzlich weiterhin an-
wendbar.

87 https://extranet.acer.europa.eu//Official_documents/Acts_of the_Agency/Individual%20decisions/ACER%20Decision%2004-
2020%200n%20Algorithm%20methodology.pdf

88 https://extranet.acer.europa.eu//Official_documents/Acts_of the_Agency/Individual%20decisions/ACER%20Decision%2037-
2020%200n%20the%20DA%20Products.pdf

89 https://www bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2017/BK6-17-022/BK6-17-022_Be-
schluss_vom_01_02_2018.pdf?_ blob=publicationFile&v=2

90 https://extranet.acer.europa.eu/en/Electricity/MARKET-CODES/CAPACITY-ALLOCATION-AND-CONGESTION-MANAGE-
MENT/6%20IDCZGT/Action%205c%20-%20IDCZGT%20ACER%20decision%20Annex%20L.pdf

91 Fiir die Region Core: https://documents.acer.europa.eu/Official_documents/Acts_of the_Agency/Individual%20decisions/A-
CER%20Decision%2010-2018%200n%20the%20Core%20CCR%20TSOs%20proposal%20for%20fallback%20procedures.pdf

Fiir die Region Hansa:

https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2016/BK6-16-289/BK6-16-289_be-
schluss_vom_14122017.pdf?__blob=publicationFile&v=2

92 Es fehlen noch Slowakei und Griechenland, deren Beitritt fiir Ende 2022 vorgesehen ist.


https://extranet.acer.europa.eu//Official_documents/Acts_of_the_Agency/Individual%20decisions/ACER%20Decision%2004-2020%20on%20Algorithm%20methodology.pdf
https://extranet.acer.europa.eu//Official_documents/Acts_of_the_Agency/Individual%20decisions/ACER%20Decision%2037-2020%20on%20the%20DA%20Products.pdf
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2017/BK6-17-022/BK6-17-022_Beschluss_vom_01_02_2018.pdf?__blob=publicationFile&v=2
https://extranet.acer.europa.eu/en/Electricity/MARKET-CODES/CAPACITY-ALLOCATION-AND-CONGESTION-MANAGEMENT/6%20IDCZGT/Action%205c%20-%20IDCZGT%20ACER%20decision%20Annex%20I.pdf
https://documents.acer.europa.eu/Official_documents/Acts_of_the_Agency/Individual%20decisions/ACER%20Decision%2010-2018%20on%20the%20Core%20CCR%20TSOs%20proposal%20for%20fallback%20procedures.pdf
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2016/BK6-16-289/BK6-16-289_beschluss_vom_14122017.pdf?__blob=publicationFile&v=2
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Nach wie vor anhingig vor dem EuG ist eine weitere Klage der Bundesnetzagentur gegen die Entscheidung
des Beschwerdeausschusses von ACER vom 28.05.2021, mit der die Entscheidung von ACER vom 30.11.2020
zur Kostenteilungsmethode fiir Redispatch und Countertrade bestitigt wurde. Hauptkritikpunkte an der A-
CER-Entscheidung sind die Erstreckung der Kostenteilungsmethode auf praktisch alle Netzelemente des
Ubertragungsnetzes sowie die vorrangige Pénalisierung von Ringfliissen im Verhiltnis zu internen Fliissen.
Dadurch werden Netznutzer in der grofen deutschen Gebotszone ibermifdig mit Kosten belastet. Der euro-
piische Rechtsrahmen erkennt zwar an, dass UNB fiir unverhiltnismifig hohe Ringfliisse die Kostenlast zu
tragen haben; auf der anderen Seite jedoch sieht er aber auch vor, dass ein gewisses Maf an Ringfliissen sys-
temimmanent und daher zu tolerieren ist. Die Entscheidung von ACER verkennt dies und verst6f3t damit ge-
gen Unionsrecht. In diesem Verfahren vor dem EuG steht eine etwaige miindliche Verhandlung noch aus.

Im April 2021 hat die ACER entschieden, dass die von dem UNB Baltic Cable AB bewirtschaftete Gebotszonen-
grenze zwischen Deutschland/Luxemburg und Schweden 4 der Kapazititsberechnungsregion Hansa zuge-
rechnet wird®®. Gemeinsam mit den UNB und den iibrigen NRA der Kapazititsberechnungsregion treibt die
Bundesnetzagentur seither die Eingliederung des UNB Baltic Cable AB in das Methodenwerk der Kapazitits-
berechnungsregion Hansa voran. Dieser Prozess wird voraussichtlich 2023 seinen Abschluss finden.

Ebenfalls in der Umsetzung befindet sich das Regelwerk zur Vergabe langfristiger Kapazitit, die Verordnung
(EU) 2016/1719 (FCA-Verordnung). Fiir die Kapazititsberechnungsregion CORE hat ACER die Berechnungs-
methode fiir langfristige Kapazititen im November 2021 entscheiden®. Die Bundesnetzagentur und die ande-
ren NRAs in der Kapazititsberechnungsregion HANSA haben 2021 eine Anderung der bereits im Jahr 2019
genehmigten Berechnungsmethode fir langfristige Kapazititen genehmigt, in der die Entscheidung der EU-
KOM zur vorrangigen Windstromeinspeisung (und nachrangig marktseitiger Interkonnektornutzung) des
Hybrid-Offshore-Projektes CGS Kriegers Flak entsprechend berticksichtigt wird.*

Im Jahr 2022 wurde die Uberarbeitung der FCA-Verordnung Verordnung mit dem Ziel initiiert, das Marktde-
sign fiir den Terminmarkt zwecks Preisabsicherung langfristiger Stromhandelsgeschifte effektiver und effizi-

enter auszugestalten.
Systembetrieb

Die Verordnung (EU) 2017/1485 befasst sich u. a. mit der Europiischen Harmonisierung im Bereich des opera-
tiven Systembetriebs. Zur Implementierung miissen die Ubertragungsnetzbetreiber u. a. unter Beteili-
gung/Genehmigung durch die betreffenden Regulierungsbehorden diverse Methoden bzw. Modalitéiten ent-
wickeln und bei Bedarf anpassen. Auf regionaler bzw. europiischer Ebene gehorten 2021/22 dazu die Ande-
rungen der gemeinsamen Bestimmung von Leistungs-Frequenz-Regelungs-Blocken im Synchrongebiet Kon-
tinentaleuropa (durch die Regelzonenabtrennung von Dinemark-West von TenneT (Deutschland)) sowie die

93 http://acer.europa.eu/sites/default/files/documents/Individual%20Decisions_annex/ACER%20Decision%2004-
2021%200n%20the%20CCR%20-%20Annex%201_0.pdf

9 http://acer.europa.eu/sites/default/files/documents/Individual%20Decisions_annex/ACER%20Decision%2014-
2021%200n%20the%20Core%20LT%20CCM %20-%20Annex%201_0.pdf

9https://ec.europa.eu/energy/sites/ener/files/documents/2020_kriegers_flak_decision_de.pdf (11.11.2020)


http://acer.europa.eu/sites/default/files/documents/Individual%20Decisions_annex/ACER%20Decision%2004-2021%20on%20the%20CCR%20-%20Annex%20I_0.pdf
http://acer.europa.eu/sites/default/files/documents/Individual%20Decisions_annex/ACER%20Decision%2014-2021%20on%20the%20Core%20LT%20CCM%20-%20Annex%20I_0.pdf
https://ec.europa.eu/energy/sites/ener/files/documents/2020_kriegers_flak_decision_de.pdf
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Festlegung eines Mindesterbringungszeitraumes (zw. 15 und 30min) fir Frequenzhaltungsreserven mit limi-
tiertem Energiespeicher, welche auf Basis zweier Studien der Ubertragungsnetzbetreiber diskutiert und bis

Ende des Jahres 2022 noch genehmigt werden soll.

Ebenfalls den Systembetrieb betrifft die Verordnung (EU) 2017/2196 mit Vorgaben zum Verhalten im Notzu-
stand und beim Netzwiederaufbau. Bestimmte Modalititen (insbesondere ein Mafinahmenkatalog zum Netz-
wiederaufbauplan mit Fokus auf Verlingerung der Mindestverfiigbarkeit schwarzfallfester Kommunikation)
wurden im Jahre 2021/22 entwickelt und diskutiert und sollen vor Ablauf des Jahres 2022 tiberarbeitet und

von der Bundesnetzagentur genehmigt werden.
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F GroRhandel

Liquide GrofRhandelsmarkte sind fiir den Wettbewerb im Elektrizititsbereich unabdingbar. Dabei spielen so-
wohl Spotmarkte, auf denen kurzfristig benotigte oder angebotene Strommengen beschafft bzw. abgesetzt
werden konnen, als auch Terminmarkte, die u. a. eine mittel- und langfristige Absicherung von Preisrisiken
ermoglichen, eine wichtige Rolle. Ausreichend Liquiditit, also ein hinreichendes Volumen auf Angebots- und
Nachfrageseite, verbessert die Markteintrittsmoglichkeiten fiir neue Anbieter. Marktteilnehmern werden
Moglichkeiten erdffnet, ihre Auswahl an Handelspartnern und -produkten sowie Handelsformen und -ver-
fahren zu diversifizieren. Neben dem auferborslichen Grof3handel (sog. OTC-Handel, ,,over-the-counter®, teil-
weise vermittelt durch Broker) schaffen Stromborsen verlassliche Handelsplatze und liefern zugleich wichtige
Preissignale fiir Marktteilnehmer auch in anderen Bereichen der Elektrizitatswirtschaft.

Das Handelsvolumen bzw. die Liquiditit der Stromgrof3handelsmarkte befinden sich weiterhin auf einem ho-
hen Niveau, allerdings hat sich das Handelsvolumen der gekoppelten Day-Ahead-12-Uhr-Auktion im Jahr
2021 mit rund 218,7 TWh im Vergleich zum Vorjahr (231,2TWh) reduziert. Das Handelsvolumen am Intraday-
Markt ist erneut angestiegen, und zwar insgesamt auf 74,1 TWh, was einem Zuwachs von rund 5,6 TWh bzw.

rund 8 Prozent im Vergleich zum Vorjahr entspricht.

Der borsliche Terminhandel verzeichnete Volumenzuwichse. Im Jahr 2021 lag das borsliche Handelsvolumen
fir Phelix-DE-Futures bei 1.450 TWh, eine Steigerung von rund 2,4 Prozent zum Vorjahr. Auch die auf3erbors-
lichen, Giber Brokerplattformen vermittelten Handelsvolumina verzeichneten Zuwichse. Das Volumen des
OTC-Clearing von Phelix-DE-Terminkontrakten an der EEX ist mit 1.750 TWh im Jahr 2021 um rund 4 Pro-
zent angestiegen und liegt rund 20 Prozent iiber dem Volumen, das direkt iiber die Borse gehandelt wurde.

Seit Beginn des russischen Angriffskrieges im Februar 2022 auf die Ukraine hat sich die Situation auf den
Energiemirkten weiter verschirft. Die Preise auf den Grofthandelsmirkten fiir Strom und Gas sind nochmals
sehr deutlich angestiegen und sind sehr volatil. Bereits in der zweiten Jahreshélfte 2021 waren deutliche Preis-
steigerungen auf den Energiemarkten zu beobachten gewesen. So betrug der Durchschnittswert fiir den Spot-
markt Phelix-Day-Base fiir 2021 rund 97,12 Euro/MWh, im Vorjahr lag der entsprechende Durchschnitt noch
bei 30,46 Euro/MWh - ein Anstieg von und 218 Prozent. Bei Terminkontrakten fiir das Folgejahr sind die
Durchschnittspreise ebenfalls stark gestiegen. Mit 88,42 Euro/MWh im Jahresmittel ist der Phelix-Base-Year-
Future, gehandelt fir Lieferung im Jahr 2022, gegeniiber dem Vorjahr, gehandelt fiir Lieferung im Jahr 2021,
mit 40,17 Euro/MWh um rund 120 Prozent gestiegen. Bei dem Phelix-Peak-Year-Future belief sich der Preis
2021 im Jahresmittel auf 107,23 Euro/MWh. Die Steigerung gegentiber dem Wert aus dem Vorjahr

(49,04 Euro/MWh) betragt somit rund 119 Prozent.

Bei einer Betrachtung der unterjihrigen Preisentwicklung far Futures im Verlauf des Jahres 2021 ist festzu-
stellen, dass die Preise bis zum Jahresende kontinuierlich gestiegen sind. So erreichten die Maximalwerte fiir
die Terminkontrakte Phelix-Base-Year-Future am 22. Dezember 2021 einen Maximalwert von 324,50
Euro/MWh, der Phelix-Peak-Year-Future markierte am gleichen Tag sogar rund 410 Euro/MWh.
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1. Borslicher GroRhandel

Die Betrachtung des borslichen Stromhandels bezieht sich auf das Marktgebiet Deutschland/Luxemburg so-
wie auf die Borsenplitze in Leipzig (European Energy Exchange AG - EEX), Paris (EPEX SPOT SE), Wien (EXAA
Abwicklungsstelle fir Energieprodukte AG) und Berlin/Oslo (Nord Pool AS). Die EEX bietet Produkte im Ter-
minhandel an, die EPEX SPOT, die Nord Pool und die EXAA hingegen Handel im Spotmarktbereich. Die ge-
nannten Borsen haben sich auch in diesem Jahr an der Datenerhebung im Energie-Monitoring beteiligt.

Die Gesamtzahl der an den jeweiligen Borsen fiir den Stromhandel im Marktgebiet Deutschland/Luxemburg
zugelassenen Teilnehmer hat sich in den letzten Jahren unterschiedlich entwickelt. Im Terminhandel hat sich
die Anzahl der Teilnehmer an der EEX in den letzten Jahren kontinuierlich gesteigert, verzeichnet aber zum
Stichtag 31. Dezember 2021 mit 291 Teilnehmern einen Riickgang zum Vorjahr (2020: 336 Teilnehmer). Beim
Handel auf dem Spotmarkt gab es nur geringfiigige Verdnderungen. So ist an der EPEX SPOT die Anzahl der
Teilnehmer leicht auf 203 angestiegen (2020: 197 Teilnehmer), an der EXAA ist die Anzahl der zugelassenen
Teilnehmer mit 56 im Vergleich zum Vorjahr zuriickgegangen, und an der Nord Pool liegt die Anzahl der Teil-
nehmer bei 52 (gegeniiber 50 Teilnehmern im Vorjahr).

Elektrizitat: Entwicklung der Anzahlregistrierter
Stromhandelsteilnehmer an Borsenplitzen

336
291
261
236 237
213 220
194 204 203 198 193 197 203
77 78 72 71 71 71
43 50 %6 52

2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

BEEX MEPEXSPOT EXAA Nord Pool

Abbildung 99: Entwicklung der Anzahl registrierter Stromhandelsteilnehmer an Bérsenplitzen

Nicht jedes Unternehmen bedarf eines eigenen Zugangs zur Borse, vielmehr kann auch auf Dienstleistungsan-
gebote borslich registrierter Handler zuriickgegriffen werden. GréfRere Konzerne biindeln ihre Handelsaktivi-
taten oftmals in einer Konzerngesellschaft, die iber eine entsprechende Borsenregistrierung verfiigt.

Borslicher Terminhandel und Spothandel erfiillen unterschiedliche, tiberwiegend komplementire Funktio-
nen. Wihrend am Spotmarkt - wie auch beim OTC-Handel - die physische Erfiillung des Stromliefervertrages

(Lieferung in den Bilanzkreis) im Vordergrund steht, werden Terminkontrakte tiberwiegend finanziell erfiillt.
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Finanzielle Erfiillung bedeutet, dass zwischen den Vertragspartnern zum vereinbarten Erfiillungstermin letzt-
lich keine Stromlieferung, sondern ein Barausgleich in Héhe der Differenz des vorab vereinbarten Termin-
preises und des Spotmarktpreises erfolgt. Ein Bindeglied sind die an der EPEX SPOT moglichen Gebote, die
aus Phelix-Futures-Positionen zur physischen Erfiillung aus dem Terminhandel an der EEX stammen. Im Fol-
genden werden die borslichen Spotmaérkte und Terminmarkte getrennt dargestellt.

1.1 Spotmirkte

An borslichen Spotmarkten wird Strom am Vortag (sogenannter Day-Ahead) verauktioniert und im Anschluss
daran fiir bereits laufenden Tag (sogenannter Intraday) gehandelt. Von den hier betrachteten Spotmérkten
EPEX SPOT, Nord Pool und EXAA bieten alle Day-Ahead Handel an. Dariber hinaus bieten die EPEX SPOT
und die Nord Pool auch einen kontinuierlichen Intraday-Handel an. Die physische Erfiillung der Kontrakte
durch Stromlieferung ist an diesen borslichen Spotméirkten nach Luxemburg (Creos) und in die vier deut-
schen Regelzonen (50Hertz, Amprion, TenneT, TransnetBW) maoglich.

Entwicklungen beim Day-Ahead Handel

Seit dem 2. Juli 2019 ist in allen Gebotszonen der Region Westeuropa (und damit auch der deutschen Gebots-
zone) der grenziiberschreitende Day-Ahead Handel im Rahmen der einheitlichen europiischen Day-Ahead
Marktkopplung (SDAC) auf der Grundlage der Verordnung (EU) 2015/1222 der Européischen Kommission
vom 24. Juli 2015 (CACM-Verordnung) moglich. Hierdurch ist fiir die Markteilnehmer tiber jede der drei oben
genannten zugelassenen Borsen® (NEMO - Nominated Electricity Market Operator) fiir das Markgebiet
Deutschland/Luxemburg) der Zugang zur 12-Uhr-Auktion. gegeben. In dieser Auktion wird aus der Gesamt-
heit der rechtzeitig abgegebenen Auftrige unter Beriicksichtigung der vorhandenen Kapazititen an den
Grenzkuppelstellen zwischen den einzelnen Gebotszonen von einem zentraler Auktionsalgorithmus fiir jede
Gebotszone ein gebotszoneneinheitlicher Day-Ahead Preis (SDAC-Preis) errechnet. Der so ermittelte SDAC-
Preis ist der verbindliche Auktionspreis fiir jede Strombdorse innerhalb einer Gebotszone, so dass es im Regel-
fall nicht darauf ankommt, an welcher Stromborse ein Marktteilnehmer handelt.

In der gekoppelten Day-Ahead-Auktion konnen neben Einzelstunden und standardisierten Blécken auch eine
selbstgewihlte Kombination von Einzelstunden (benutzerdefinierte Blocke) gehandelt werden. Ferner kénnen
Gebote fiir eine vollstindige oder teilweise physische Erfiillung von an der EEX gehandelten Terminkontrak-

ten (Futures-Positionen) eingereicht werden.

Neben der SDAC-Auktion bietet die EXAA aktuell eine weitere, zeitlich vorgelagerte, unabhingige und nicht
gekoppelte Day-Ahead Auktionen um 10:15 Uhr fiir das Marktgebiet Deutschland/Luxemburg an. Durch den
frihen Auktionszeitpunkt an der EXAA im Rahmen der eigenen 10:15 Uhr Auktion bekommen Héndler ein

relevantes profilgenaues erstes Preissignal fiir den weiteren Handelstag.

% Ebenfalls als Bérse zugelassen fiir den Day-Ahead Handel ist die Nasdaq Oslo ASA, die jedoch noch nicht operiert, Quelle:
https://www.nemo-committee.eu/designated-NEMOs.pdf, aufgerufen am 1. September 2022
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Entwicklungen beim Intraday-Handel

Seit dem 13. Juni 2018 ist die Gebotszone Deutschland/Luxemburg im Rahmen der einheitlichen europaii-
schen Intraday-Marktkopplung (SIDC =Single Intraday Coupling) mit 14 weiteren europiischen Mérkten ge-
koppelt (Osterreich, Belgien, Danemark, Estland, Finnland, Frankreich, Lettland, Litauen, Luxemburg, Norwe-
gen, Niederlande, Portugal, Spanien, Schweden). Im November 2020 kamen hinzu: Bulgarien, Kroatien, Tsche-
chien, Ungarn, Polen, Ruménien und Slowenien. Im September 2021 schlief3lich noch Italien. Durch den ge-
botszoneniibergreifenden Intraday-Markt bekommen Marktteilnehmer Zugang zur gesamten europdischen
Marktliquiditit, egal iiber welche Borse gehandelt wird. In der deutschen Gebotszone bieten die Nord Pool als
auch die EPEX SPOT einen Zugang zum gebotsiibergreifenden Intradayhandel an. *” Gegenstand des kontinu-
ierlichen Intraday-Handels (Intraday continuous) an der EPEX SPOT und Nord Pool sind neben Einzelstunden
und 15-Minuten-Perioden ebenfalls standardisierte oder benutzerdefinierte Blocke. Der kontinuierliche, ge-
botszoneniibergreifenden Intraday-Handel beginnt einheitlich um 15:00 Uhr des Vortages und endet 60 Mi-
nuten vor Lieferung. Die Stromkontrakte fir die deutschen Regelzonen kénnen bis 30 Minuten (gekoppelt im
Rahmen des SIDC nur bis 60 Minuten vor Lieferbeginn) vor Lieferbeginn bei der EPEX SPOT und bis 20 Minu-
ten vor Lieferbeginn bei der Nord Pool gehandelt werden; innerhalb der Regelzonen bis zu 5 Minuten vor Lie-
ferung bei der EPEX SPOT bzw. bis direkt zum Lieferzeitpunkt bei der Nord Pool.%® Da an den Grenzen der Ge-
botszone DE/LU erst ab ca. 22 Uhr Grenzkapazititen zur Verfiigung gestellt werden, ist bis dahin lediglich ein
regelzoneniibergreifender Handel auf Basis gekoppelter Markte der Stromboérsen in "shared order books"

moglich.

Die EPEX SPOT bietet weiterhin eine eigenstiandige Intraday-Auktion (intraday auction) fiir Viertelstundenge-
bote flir das Marktgebiet Deutschland/Luxemburg um 15:00 Uhr des Vortages an.

Essentiell fiir das SIDC sind die sogenannten Gemeinsamen Auftragsbiicher (Shared Order Books - SOB). In
der CACM-Verordnung werden alle im Rahmen des SIDC tatigen NEMOs verpflichtet, die Auftrige ihrer
Marktteilnehmer unmittelbar nach ihrem Eingang an das SOB zu iibermitteln. Sofern Ubertragungskapazitit
vorhanden ist, werden Handelsauftrige automatisiert auch tiber Gebotszonen hinweg zusammengefihrt, um
so eine vollstindige Nutzung der Ubertragungskapazititen zu erreichen. Diese Verpflichtung der NEMOs zur
Ubermittlung ihrer Auftrige an das SOB endet allerdings zum Zeitpunkt der SchlieRung des gebotszonen-
ubergreifenden Intraday-Marktes 60 Minuten vor Lieferbeginn, da dann der grenziiberschreiten