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Die Stellungnahme wird fiir folgende Netzbetreiber abgegeben:

e Avacon Netz GmbH, SchillerstraRe 3, 38350 Helmstedt

e  Avacon Hochdrucknetz GmbH, Schillerstrale 3, 38350 Helmstedt 28.02.2025
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e ELE Verteilnetz GmbH, EbertstraBBe 30, 45879 Gelsenkirchen

e energis-Netzgesellschaft mbH, Heinrich-Bdcking-Strae 10-14,
66121 Saarbriicken

e HanseGas GmbH, Schleswag-HeinGas-Platz 1, 25451 Quickborn

e  Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH, Industriestrale 10,

06184 Kabelsketal

e Mitteldeutsche Netzgesellschaft Gas mbH, Industriestrale 10,
06184 Kabelsketal

o  Mitteldeutsche Netzgesellschaft Gas HD mbH, IndustriestraBe 10,
06184 Kabelsketal

e NEW Netz GmbH, Nikolaus-Becker-Strafle 28-34, 52511 Geilenkirchen
e  Schleswig-Holstein Netz GmbH, Schleswag-HeinGas-Platz 1,
25451 Quickborn
e Leitungspartner GmbH, Arnoldsweilerstr. 60, 52351 Diiren
e LEW Verteilnetz GmbH, SchaezlerstraRe 3, 86150 Augsburg
e Regionetz GmbH, Lombardenstr. 12-22, 52070 Aachen
e  Rhein-Sieg Netz GmbH, BachstralBe 3, 53721 Siegburg
e Syna GmbH, Ludwigshafener Stralle 4, 65929 Frankfurt
e  VSE Verteilnetz GmbH, Heinrich-Bdcking-Str. 10-14, 66121 Saarbriicken
o  Westerwald-Netz GmbH, GeishardtstraBe 44, 57518 Alsdorf
e  Westnetz GmbH, Florianstrafle 15-21, 44139 Dortmund

Fir Rickfragen und Diskussion unserer Positionen stehen wir lhnen jederzeit sehr gerne
fir ein vertiefendes Gesprach zur Verfligung.

Freundliche GriRe

E.ON SE
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Management Summary

Die Netzbetreiber in Deutschland stehen vor kontinuierlich wachsenden Herausforderungen und Anforderungen -
insbesondere im Hinblick auf den Ausbau und die Integration erneuerbarer Energien, die Umsetzung der Verkehrs- und
Wairmewende sowie die Transformation der Gasnetze. Die Weiterentwicklung der Anreizregulierung wird entscheidend
dafiir sein, ob und in welcher Geschwindigkeit Netzbetreiber diese steigenden Anforderungen bewiltigen kénnen. Die
RAMEN-Festlegung bildet hierfiir die zentrale Grundlage fiir die zukiinftige Regulierung.

Die Branche bewegt sich in einem dynamischen und stark wandelnden Umfeld, das bei der Neugestaltung der
regulatorischen Rahmenbedingungen Berticksichtigung finden muss, denn die bisherige Vergangenheitsorientierung der
Regulierung st6Rt an ihre Grenzen. Eine stérkere Zukunftsorientierung ist notwendig.

Der NEST-Prozess ist langwierig, komplex und lduft bereits seit liber einem Jahr — ohne dass eine konsistente
6konomische Gesamtbewertung vorliegt. Dies macht es vielen Marktteilnehmern zunehmend schwer, die Vorschléage
inhaltlich und wirtschaftlich abschlieRend zu bewerten. Erforderlich ist ein transparenter Fahrplan, der die
wechselseitigen Abhdngigkeiten der Themen klar ausweist und nachvollziehbar darlegt, wann und wie die verschiedenen
Regelungsstrange zusammengefiihrt werden.

Statt die Verteilnetzbetreiber im Zuge der Energiewende zu stdrken und ihnen wirtschaftliche, prozessuale und
unblrokratische Spielrdume zu er6ffnen, drohen ihnen gegentiber dem Status Quo erhebliche zuséatzliche Belastungen—
eine Entwicklung, die weder aus 6konomischer Sicht noch mit Blick auf die zukiinftigen Herausforderungen sachgerecht
erscheint. Weiterhin sehen wir keine Aspekte in NEST, die die dringend notwendigen Verbesserungen fiir
Verteilnetzbetreiber zur Bewaltigung der Energiewende bringen.

Der kiinftige Regulierungsrahmen muss die Foérderung der Energiewende viel starker als im bisherigen System
beriicksichtigen und dem Investitionshochlauf und den damit einhergehenden (Re-)Finanzierungsbedarfen Rechnung
tragen. Stattdessen entsteht der Eindruck einer Fokussierung der BNetzA-Vorschldge auf fiir Verteilnetzbetreiber
nachteilige Themen, eine Tendenz zur Eingrenzung regulatorisch anzuerkennender Kosten und zu alten Denk- und
Argumentationsmustern. Die Vorgaben der Behdrde miissen gemaR § 21a Absatz 5 EnWG erreichbar und Gbertreffbar
sein, um dem Grundgedanken der Anreizregulierung gerecht zu werden - dieses gesetzliche Mindesterfordernis sehen
wir in groBem Umfang als verfehlt an. Umso mehr ist es jetzt erforderlich, in einer (ibergeordneten Anstrengung, ein
Gesamtkonzept zu entwickeln, die Einseitigkeit im Verfahren zu beenden und Vorschléage zu verabschieden, die den
Rechtskreis der Netzbetreiber endlich starken und diese bei der Energiewende auch tatséchlich unterstitzen.

Zudem werden und wurden Ressourcen der gesamten Branche auf Nebenthemen gelenkt, die bereits vor Inkrafttreten
der ARegV nicht konsensféahig waren und den Regulierungsrahmen biirokratischer machen, aber nicht voranbringen (z.B.
GewsSt). Dadurch ist auf beiden Seiten wertvolle Zeit unnétig verbraucht worden und auch die Stimmung im
Gesamtprozess stark belastet worden.

Der detaillierten Stellungnahme méchten wir einen grundséatzlichen Standpunkt vorwegschicken und die BNetzA zur
Riickbesinnung auf die eigentlichen Erfordernisse des NEST-Prozesses bitten: Dies ist die letzte Chance zur Erreichung

eines energiewende-férdernden Gesamtkonzepts!

Die Zielsetzung des NEST-Prozesses kann mit den bestehenden Vorschlagen nicht erreicht werden. Hierzu tragt vor
allem der starke Fokus auf folgende Schlechterstellungen gegeniiber dem status quo bei:

e Einseitige Beibehaltung VPI-Zeitverzug bei gleichzeitiger

Abschaffung des VPI auf Kapitalkosten

Verkiirzung Ineffizienz-Abbaupfad unter Entkopplung von der Periodenlénge

Verschlechterung bei der Bestabrechnung im Effizienzvergleich

Maglicher Entfall der SFA-Skalierung und des Effizienzbonus im Effizienzvergleich

Unsicherheit im Effizienzvergleich durch Anderung der Kriterien fiir das vereinfachte Verfahren

Wegfall dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenpositionen, insbesondere von personalbezogenen Kosten
Einbezug Redispatch in Effizienzvergleich und damit einseitige Diskriminierung weniger
Energiewendenetzbetreiber

Nachteilhafte Beriicksichtigung von BKZ durch vollstdndigen Abzug von der regulierten Verzinsungsbasis
e Anpassung bei Verzinsung von Anlagen im Bau
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e  Xgen-Beibehaltung und sogar Abschaffung von Sicherungsmechanismen beim Xgen, dadurch untragbare
weitere Steigerung von Methodenschwéchen und Falschprognoserisiken

o Kein Ausschluss von Nachteilen aufgrund der technischen Umstellung auf das WACC-Modell

e  Verkirzung der Regulierungsperioden sorgt fiir zusatzlichen Aufwand bei Netzbetreibern

o Wegfall kalk. Gewerbesteuer auf EK Il im WACC-Modell

Der NEST-Prozess benétigt jetzt signifikante Verbesserungen. Ansonsten wird es massive einseitige Verwerfungen zu
Lasten der Verteilnetzbetreiber und Fernleitungsnetzbetreiber geben, die die Umsetzung der Energiewende geféhrden
und die Energiewende unvermeidbar zeitlich verzégern werden. Die Zielsetzung des NEST-Prozesses kann mit den
bestehenden Vorschlégen nicht erreicht werden.

E.ON dagegen hatte die Zielsetzung des NEST-Prozesses im Wesentlichen verstanden als:

Ausrichtung des Regulierungsrahmens auf die Energiewende (regulatorische ,Energiewende-Readyness")
Gezielte Starkung der Netzbetreiber bei der Umsetzung der Herausforderungen der Energiewende
Abschaffung von Biirokratie

Umsetzung der EuGH-Rechtsprechung

PwbpR

Vielmehr erkennen wir eine Ansammlung von unverbundenen EinzelmaBnahmen, deren Energiewendebeitrag
Uberwiegend nicht erkennbar ist. Zudem werden die Netzbetreiber nicht flir die Energiewende gestérkt, sondern der
Regulierungsrahmen wird einseitig verschéarft. Insbesondere werden fiir die Netzbetreiber vorteilhafte Regelungen
einseitig abgeschafft, ohne an anderer Stelle fiir Kompensation zu sorgen. Zudem werden und wurden Ressourcen der
gesamten Branche auf Nebenthemen gelenkt, die bereits vor Inkrafttreten der ARegV nicht konsensféhig waren und den
Regulierungsrahmen birokratischer machen, aber nicht voranbringen (z.B. GewSt). Dadurch ist auf beiden Seiten
wertvolle Zeit unnotig verbraucht worden und auch die Stimmung im Gesamtprozess stark belastet worden. Umso mehr
ist es jetzt erforderlich, in einer Ubergeordneten Anstrengung, ein Gesamtkonzept zu entwickeln, die Einseitigkeit im
Verfahren zu beenden und Vorschldge zu verabschieden, die den Rechtskreis der Netzbetreiber endlich starken und diese
bei der Energiewende auch tatséchlich unterstitzen.

Es braucht kein Micromanagement, sondern eine klare Fokussierung auf wenige wertwichtige Themen, die einen echten
Beitrag zur Energiewende leisten kénnen:

- Abschaffung VPI Zeitverzug, echter Inflationsausgleich: Der Inflationsausgleich muss zwingend ohne
Zeitverzug in der Regulierungsperiode erfolgen, da sonst die Kostenunterdeckung weiter verscharft wiirde.

- Xgen aussetzen und nur im Ausnahmefall anwenden: Als echte Vereinfachung und als nachvollziehbares und
transparentes Verfahren, das umfangreiche Rechtstreitigkeiten vermeiden kann, fordern wir kiinftig
vereinfachend die allgemeine Produktivitédts- und Inputpreisentwicklung (VPI) ohne Zeitverzug und ohne einen
Xgen zur Inflationierung zu verwenden und nur im Ausnahmefall, um nachgewiesene Besonderheiten zu
korrigieren.

- Keine Periodenverkiirzung ab der 6. Regulierungsperiode, weiterhin 5-Jahresperioden: Verkiirzungen rauben
dem System jeden Anreiz und haben den Namen ,Anreizregulierung” nicht mehr verdient.

- Effizienzvorgaben miissen erreichbar und iibertreffbar bleiben: Den Unsicherheiten bei der Effizienzermittlung
ist wie bisher mit entsprechenden Sicherheitsmechanismen Rechnung zu tragen und der Abbaupfad tiber fiinf
Jahre muss erhalten bleiben.

- Abbildung der Energiewendekompetenz (EWK) als echtes in die Zukunft gerichtetes Leistungs- und
Standardisierungs-Férderungselement. Ergidnzend zur kennzahlenbasierten Lésung der BNetzA zur Messung
der EWK ist ein echtes Forderungselement erforderlich, das dem Aufbau von EWK dient. BNetzA bekdme die
Chance, Handlungsfelder gezielt tiber ,Zielvereinbarungen” mit Netzbetreibern abarbeiten zu lassen.

- Redispatchkosten nicht im Effizienzbenchmark: Einbezug in Benchmark trotz Exogenitédt, fehlender
Gleichartigkeit und Volatilitdt wirde kleine Zahl von Energiewende-VNB einseitig diskriminieren gegeniiber
Gros der Netzbetreiber.
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Zusammenitassung der Kernforderungen

I.  Abschaffung VPI Zeitverzug, echter Inflationsausgleich

Uber die Kosteninflationierung in der Erlssobergrenze sollen effiziente Kostenentwicklungen zwischen Basisjahr und
dem jeweiligen Jahr der Regulierungsperiode abgebildet werden. Grundsétzlich halten wir dafiir die Verwendung des
Verbraucherpreisgesamtindexes zur jahrlichen Anpassung der Betriebskosten fiir sachgerecht und begriiRen, dass dies
auch in der RAMEN-Festlegung aufgriffen werden soll. Nicht nachvollziehbar ist hingegen, dass der VPI des vorletzten
Kalenderjahres vor dem jeweiligen Jahr in der Regulierungsperiode zur Anwendung kommen soll. Dies bedeutet, dass
eine Beriicksichtigung der Inflation nur unzureichend erfolgt, da die Inflation von jeweils zwei Jahresscheiben fehlt. Mit
welchen Argumenten die BNetzA die Verweigerung von zwei Inflationsscheiben innerhalb einer 5jahrigen Periode
verweigern will, ist nicht ersichtlich. Wir sehen nicht, wie eine solche nicht zu rechtfertigende Kiirzung einer gerichtlichen
Uberpriifung Stand halten soll. Eine Erkldrung, weshalb diese den Netzbetreibern vorenthalten werden soll, wird
vermutlich aufgrund fehlender Begriindbarkeit nicht genannt.

Die Einseitigkeit der BNetzA-Systemkorrekturen wird beim VPl Zeitverzug besonders transparent. Die BNetzA
thematisiert weiterhin nur einseitig Handlungsbedarf in Bezug auf die ,Doppelanpassung” bei Kapitalkosten und
volatilen Kosten. Der sachlich fehlerhafte Zweijahresverzug bei der Fortschreibung der Erlésobergrenze mittels VPI und
Xgen soll gemaR RAMEN-Tenorierung jedoch weiterhin bestehen bleiben. Die offensichtliche Benachteiligung ist im
Vorfeld detailliert angezeigt und mit der Bundesnetzagentur diskutiert worden. Die von der Branche angefiihrten
Griinden kdnnen im Rahmen der Ermessensausiibung der BNetzA nicht weiter ignoriert werden.

Anhand des Zeitverzugs sind der Branche bislang erhebliche Nachteile entstanden, welche auch nicht durch die
Inflationierung der Kapitalkosten ausgeglichen wurden. Uberpriift man die erfolgte Erlésanpassung auf Grundlage der
Malmaquistverdffentlichung Xgen Strom 4. Regulierungsperiode und einem plausiblen Kapitalkostenanteil von 1/3 sowie
einem Kapitalkostenabzug von 4% p.a. zeigt sich, dass die bisherige Kosteninflationierung mit Zeitverzug nur sehr
unvollsténdig erfolgt. Aufgrund des Zeitverzugs kam fiir die Kostenanpassung in der Erlosobergrenze 2019 nicht der
dort relevante VPI von 99,5 zur Anwendung, sondern der VPI aus dem Jahr 2017 in Hohe von 96,4 in Bezug zum
Basisjahr mit einem Wert von 95. Daraus folgt, dass allein fir dieses Jahr eine zu geringe Kostenanpassung von 335m€
erfolgt ist. Der Nachteil kumuliert sich Gber die Regulierungsperiode auf in Summe 3.384mé€. Selbst wenn man die
CAPEX-Inflationierung, wie von der BNetzA in der RAMEN-Tenorierung kiinftig geplant, unberiicksichtigt ldsst, betragt
der Nachteil fir die OPEX 2.428 m€. Die fir die 3. Regulierungsperiode in der Erldsobergrenze enthaltene
Kapitalkosteninflationierung in Hohe von 657 m€ konnte diesen Nachteil nicht anndhernd ausgleichen.

Eine Erklarung der Regulierungsbehdrde, auf welcher Grundlage Netzbetreiber, im Gegensatz zum vollstindigen
Wettbewerb, auf solch relevante Kostenanpassungen auch kiinftig verzichten kénnen, fehlt. Die Abstellung dieser
fortgefiihrten Benachteiligung durch den VPI Zeitverzug werden wir im Bedarfsfall gerichtlich klaren lassen missen,
hoffen aber, dass unsere Argumente ein Einlenken bewirken.

Forderung:

Beseitigung des der Zweijahresverzugs bei der Beriicksichtigung des VPl in der Erlésobergrezenformel, indem fiir noch
nicht vorliegende Jahreswerte Planwerte angesetzt und etwaige Differenzen iiber das Regulierungskonto korrigiert
werden.

ll.  Xgen aussetzen und nur im Ausnahmefall anwenden

Eine Korrektur des VPI (der die allgemeine Produktivitats- und Preisentwicklung bereits abbildet) durch einen generellen
sektoralen Produktivitatsfaktor (der méglichen Unterschiede zwischen Netz- und Gesamtwirtschaft prognostizieren soll)
sollte aus unserer Sicht im Regelfall nicht erfolgen, da dieser Faktor schon in den vergangenen 20 Jahren nicht durch die
Regulierungsbehérde nachgewiesen, geschweige denn valide prognostiziert werden konnten. Xgen ist mangels
fachlicher Rechtfertigung und mangels rechtlich belastbarer Ermittlung mindestens auszusetzen. GemaR § 21a EnWG
sollen lediglich Besonderheiten und nicht nur mégliche Unterschiede zwischen Netz- und Gesamtwirtschaft zu einer
Anpassung der allgemeinen Preisentwicklung fiihren. Deshalb schlagen wir als Kompromiss vor, Xgen nur noch dann zu
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ermitteln, wenn im Ausnahmefall Anhaltspunkte dafiir vorliegen. Dazu wéren im Rahmen einer Vorpriifung aus unserer
Sicht folgende Schritte vor der Festlegung eines Xgen zu priifen:

1. Was sind mogliche Griinde fiir Unterschiede in der Inputpreis- und Produktivitdtsentwicklung zwischen Netz-
und Gesamtwirtschaft (Treiberanalyse)?

2. Wie sollten sich die Unterschiede auf Basis der Uberlegungen in Frage 1 darstellen (Hypothesenbildung)?

3. Sind die Unterschiede signifikant genug, dass sie eine Besonderheit darstellen und lber den generellen
sektoralen Produktivitatsfaktor einer Korrektur bediirfen (Hypothesentest)?

4. Isteine valide Prognose dieser Besonderheiten méglich, was sind die Kosten einer méglichen Fehlprognose, sind
diese Kosten im Vergleich zum Nutzen des sektoralen Produktivitdtsfaktors angemessen und wie ist mit diesen
Kosten umzugehen? (Kosten und Nutzen der Prognose)?

Anhand der bisherigen Berechnungen der Behdrde lie3en sich bislang keine Besonderheiten nachweisen. Die ex-post
Evaluierung der bisherigen Xgen-Prognosen der Bundesnetzagentur aus dem Referenzbericht Anreizregulierung, aber
auch die festgelegten Werte zum Xgen zur 3. und 4. Regulierungsperiode Strom zeigen zudem deutlich, dass die
Schétzungen fir den Xgen mit extremen Prognosefehlern einhergegangen sind:

Xgen Prognose Tatsédchlicher Wert  |Unterschreitung Tatsédchlicher Wert gemif}
Strom BNetzA gemal Malmquist- [Prognose- zu Lasten [Térnquist-Berechnung
Berechnung BNetzA [Netzbetreiber BNetzA RP4
RP4
RP1 2,54%" 0,90% -64% 0,70%
(2009-2013)
RP 2 2,54%" 1,62% -36% -1,46%
(2014-2018)
RP3 1,35% (nach 0,06% -94% -2,6%
Sicherheitsabschlag (2019-2022)"
0,9%)
RP4 0,86% (kein (noch nicht messbar) ((noch nicht messbar) |(noch nicht messbar)
Sicherheitsabschlag)

* Prognose der BNetzA aus dem 2. Referenzbericht Anreizregulierung (Generelle sektorale Produktivitdtsentwicklung im Rahmen der
Anreizregulierung) vom 26. Januar 2006.
** Fur RP3 werden die Werte bis 2022 verwendet, da die Werte fiir den vollstéandigen Zeitrahmen 2019-2023 noch nicht vorliegen.

Besonderheiten zwischen Netz- und Gesamtwirtschaft lassen sich hier nicht identifizieren, allenfalls ein riicklaufiger
Trend bei beiden Methoden. Sicher ist nur, dass die von der BNetzA fir die 1.-3. Regulierungsperiode ermittelten
Prognosewerte fiir den Xgen stets deutlich zu hoch waren. Ein Extrembeispiel stellt dabei die 3. Regulierungsperiode
dar, die keine bzw. eine deutlich negative sektorale Entwicklung zeigt. Die Kosten der von der Bundesnetzagentur
verursachten Fehlprognosen sind betréchtlich. So hat die Behdrde selbst nach der Methode Malmquist (tatsachlicher
Wert 0,06%; Festlegung 0,9%), welche den hoheren tatsdchlichen Xgen ausweist, den Wert fir die 3.
Regulierungsperiode um wenigstens 0,84%-Punkte tUberschatzt. Anhand der bereits oben zum Zeitverzug getroffenen
Préamissen ergibt sich demnach fiir die Verteilnetzbetreiber Strom ein kumulierter Nachteil von 1.268m€ iber die
Regulierungsperiode.

Diese Liquiditdt und Ergebnisbeitrag wurde Netzbetreibern, gerade in der aktuellen und finanziell anspruchsvollen
Transformationsaufgabe, ungerechtfertigterweise entzogen und fehlt folglich fiir notwendigen Netzausbau. Dies ist
Gegenstand laufender Beschwerdeverfahren. Sollte die Bundesnetzagentur an der Festlegung eines sektoralen
Produktivititsfaktors festhalten, muss deshalb sichergestellt werden, dass entsprechende Uberschitzungen des Xgen
fir die Branche in der folgenden Regulierungsperiode stets ausgeglichen werden und Netzbetreiber nicht fir
offensichtliche Prognoseschwéchen der Behorde bestraft werden.

Zusammenfassend ist nicht erkennbar, dass Besonderheiten in der Inputpreis- und Produktivitatsentwicklung der Netz-
gegeniiber der Gesamtwirtschaft vorgelegen haben und noch weniger, dass diese kiinftig vorliegen werden. Die
bisherigen Prognosen der Behdrde zum generellen sektoralen Produktivitdtsfaktor waren riickblickend nachweislich
falsch und sind bislang stets zu Lasten der Netzbetreiber nicht eingetreten. Eine solche Prognose sollte deshalb nur
erfolgen, wenn gesicherte Erkenntnisse hinsichtlich von echten Besonderheiten vorliegen und diese einseitigen
Benachteiligungen kiinftig ausgeschlossen werden kénnen. Dies schlieRt einen Verzicht auf den Térnquist-Ansatz aus.
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Forderung:

Als echte Vereinfachung und als nachvollziehbares und transparentes Verfahren, welches umfangreiche
Rechtstreitigkeiten vermeiden kann, fordern wir deshalb, kiinftig vereinfachend die allgemeine Produktivitidts- und
Inputpreisentwicklung (VPI) ohne Zeitverzug und ohne einen Xgen zur Inflationierung zu verwenden und nur im
Ausnahmefall, um nachgewiesene Besonderheiten zu korrigieren.

lll. Keine Periodenverkiirzung ab der 6. Regulierungsperiode, weiterhin 5-Jahresperioden

Die Bundesnetzagentur plant fiir die fiinfte Regulierungsperiode eine Ubergangslésung mit einer Laufzeit von fiinf
Jahren und ab der sechsten Regulierungsperiode eine dreijahrige Laufzeit nach Evaluierung der Vereinfachungs- und
Beschleunigungsinstrumente. Das Festhalten an einer dreijéahrigen Regulierungsperiode ist unversténdlich, da hierdurch
ein gravierender Systembruch entsteht, in dem die Wirksamkeit der Anreizregulierung -zu der sich die BNetzA
ausdriicklich bekennt- massiv beeintréchtigt wird. Es scheint, als tiberwiege bei der BNetzA die Bestrebung eine einseitig
unterstellte Verschiebung von Kosten in die Basisjahre zu vermeiden gegeniiber der Wahrung des Prinzips der
Anreizregulierung. Wahrend sie ersterem durch eine angemessen Kostenpriifung aktiv entgegenwirken kann, wird in
Kauf genommen, die Anreizwirkung quasi abzuschaffen. Dieser Weg scheint in Anbetracht der hohen Dynamik des
Marktes und der in ihm steckenden Innovationspotentiale der unterm Strich fiir den Kunden teurere Weg zu sein:

e  Kirzere Regulierungsperioden verringern die Anreize fiir eine effiziente Leistungsbereitstellung und schwéchen
Innovationsanreize, die dringend fiir eine beschleunigte Umsetzung der Energiewende bendétigt werden.

e Durch die regelmaRiger stattfindenden Verfahren im Rahmen der Kostenpriifung und damit potentiell
einhergehende gerichtliche Verfahren entstehen Unsicherheiten in Bezug auf die kiinftigen wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen der Netzbetreiber. Aufgrund der kurzen Perioden wiirden sich solche Gerichtsverfahren
vermutlich bis zur endgiltigen héchstrichterlichen Klarung dann voraussichtlich vielfach gleich tiber drei Perioden
erstrecken mit einem dann nahezu absurd langen Riickabwicklungs- und Korrekturaufwand fiir alle Beteiligten im
Falle eines gerichtlichen Obsiegens. Aufgrund des enormen Investitionshochlaufs und dem damit verbundenen
Kapitalbedarf sind Unsicherheiten jedoch zwingend zu vermeiden, um den Anspannungsgrad auf das nach wie vor
ungeldste Refinanzierungsproblem nicht noch weiter zu erhéhen.

e Eine Verkiirzung auf drei Jahre erfordert eine radikale Beschleunigung der Verfahren, was zu einem Dauerzustand
der Festlegungsverfahren fiihrt, und die Sachgerechtigkeit und Sorgfalt beeintrdchtigen konnte. Dies erhéht das
Risiko, dass unternehmensindividuelle Kosten nicht treffgenau anerkannt werden, was ebenfalls zu geringerer
Planungssicherheit fihrt.

e Auch scheint fraglich, wie es den VNB madglich sein soll, bei kiirzeren Regulierungsperioden Effizienzvorgaben
gemall § 21a Absatz 5 EnWG zu erreichen und zu Ubertreffen. Genau damit wird aber Sinn und Zweck und der
Kernbereich der Anreizregulierung in Frage gestellt.

e  Wiederholt weisen wir auch auf die signifikante Mehrbelastung insbesondere fiir kleine Netzbetreiber und den
bearbeitenden Landesregulierungsbehérden bei denen bereits heute jahrelange Bearbeitungsriickstdnde bestehen.

e Entscheidend diirfte auch sein, dass alle vorgenannten Nachteile und Verwerfungen in Kauf genommen wiirden,
ohne dass dies durch einen legitimen Zweck gerechtfertigt werden kann. Denn die Verkiirzung ist schon
unausrdumbar dem Vorwurf der Zielverfehlung ausgeliefert. Denn die massive Verkiirzung der
Regulierungsperiodendauer von 5 auf 3 Jahre senkt den durchschnittlichen Zeitverzug aus dem Budgetprinzip
lediglich von 5 auf 4 Jahre und wird damit dem dringenden Bedarf der Netzbetreiber einer innerperiodischen
Kostenanerkennung nicht gerecht. Die Verkiirzung diirfte dabei bereits am Merkmal der fehlenden Erforderlichkeit
(mildere Mittel liegen mit einem OPEX-Ausgleich vor) in der VerhaltnisméaRigkeitspriifung scheitern, und damit
nicht zu rechtfertigen sein.

Es ist daher nicht nachvollziehbar, warum die BNetzA nicht dauerhaft von dem -auch aus ihrer Sicht- als sachgerecht
bewerteten alternativen Regulierungsinstrument der OPEX-Anpassung Gebrauch macht, wenn diese deutlich
kompatibler mit der Anreizregulierung und der Befdhigung der Netzbetreiber zur Umsetzung der Energiewende zu sehen
sind.

Forderung:

Dauerhafter Fortbestand fiinfjdhriger Regulierungsperioden in Kombination mit einem gezielt auf die
Transformationsaufgabe ausgerichteten OPEX-Ausgleichsmechanismus.

7162



e-on

IV. Effizienzvorgaben miissen erreichbar und iibertreffbar bleiben

Alle tenorierten Anderungen im Rahmen des Effizienzvergleichs stellen eine erhebliche Schlechterstellung dar und
sorgen so fiir ein ernst zu nehmendes Risiko sowohl fiir die Netzbetreiber als auch die Umsetzung der Energiewende.

Verkiirzung Abbaupfad Ineffizienzen auf 3 Jahre

In diesem Zusammenhang zahlt der Vorschlag der Bundesnetzagentur, selbst bei einer 5-jahrigen Regulierungsperiode
die ineffizienten Kosten innerhalb der ersten drei Jahre vollstandig abzubauen, nicht auf die stérkere Unterstiitzung der
Netzbetreiber ein, die erheblichen Anstrengungen und Investitionen im Rahmen der Energiewende zu meistern haben.
Hierbei ist zweifelhaft, inwieweit Effizienzvorgaben in dieser Hohe selbst ,unter Nutzung aller mdglichen und
zumutbaren MaRnahmen" (§16 (2) ARegV) erreicht werden konnen. Die Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit von
Effizienzvorgaben scheint gefdhrdet (§ 21a Absatz 5 EnWG). Die Beibehaltung eines 5jahrigen Abbaupfades wére die
logische und praktisch einzig kompatible MalRnahme der Beibehaltung der 5jahrigen Periodenlénge in der 5. RP.

In der 4. Regulierungsperiode hatte eine Verkirzung des Abbaupfades der Ineffizienzen auf 3 Jahre fiir die Strom-
Netzbetreiber im Regelverfahren einen Entzug der finanziellen Mittel in Hohe von ca. 268 Mio. € bedeutet, beim Gas in
Hohe von 206 Mio. €, die fiir eine Umsetzung der Energiewende und der Transformation bendtigt werden.

Zudem ignoriert dieser Vorschlag, dass die Verteilnetzbetreiber ihre Effizienzwerte in den vergangen 4
Regulierungsperiode bereits deutlich gesteigert haben, die Effizienzvorgabe also schon wirkt. Sollten Effizienzvorgaben
dagegen schon im 3. Jahr der Regulierungsperiode vollstdndig umgesetzt sein miissen, ergibt sich nahezu kein
Unterschied mehr zur Kostenpriifung, bei der Kosten bereits auf ihre Betriebsnotwendigkeit geprift werden. Der
Effizienzvergleich wére folglich nur eine ,doppelte Kostenpriifung” da die Effizienzvorgaben in einem derart kurzen
Zeitraum nicht umzusetzen sind.

Modifizierung Bestabrechnung zwischen Methoden und Kostenbasen

Zusatzlich ist zwingend weiterhin eine Bestabrechnung aller ermittelten Effizienzwerte durchzufiihren, da nur dadurch
den unterschiedlichen Risiken bei der Umsetzung von verschiedenen Methoden addquat Rechnung getragen werden
kann.

Die Grundlage der Effizienzvergleiche werden die TOTEX der Netzbetreiber bilden, die Notwendigkeit fiir einen
Effizienzvergleich auf Basis standardisierter Kosten aufgrund von beobachteten Verzerrungen bei den Kapitalkosten u.a.
aufgrund unterschiedlicher Bestimmung der Kapitalkosten oder einer abweichenden Altersstruktur der Netzanlagen
erkennt die Bundesnetzagentur aber ebenfalls an. Daher sollen die Effizienzwerte weiterhin sowohl auf Basis der TOTEX
als auch auf Basis der sTOTEX berechnet werden. Da jedoch auch keine der beiden Kostengréf3en als eindeutig tiberlegen
identifiziert wird, ist wie bislang eine Bestabrechnung auch zwischen den Kostenpositionen durchzufiihren. Das
Erreichen eines Effizienzwerts von 100 % waére rechnerisch nur noch mdglich, wenn ein Netzbetreiber in beiden DEA-
Effizienzwerten 100 % erreicht. Diese Fortsetzung der Bestabrechnung wurde auch durch die von der BNetzA zur ihrer
Wissenschaftskonferenz eingeladenen Professoren Agrell und Andor beflirwortet.

Fir die 4. Regulierungsperiode hatte dieses Abstellen auf die Mittelwerte der Kostengréf3en fiir die Strom-Netzbetreiber
im Regelverfahren eine zusétzliche Belastung in Hohe von ca. 150 Mio. € und fiir Gas-Netzbetreiber in Hohe von 56 Mio.
€ bedeutet. Solange sich im Effizienzvergleich die Effizienzwerte der Netzbetreiber anhand des dort identifizierten
.besten Netzbetreiber" ergeben, muss sichergestellt sein, dass dieser ,beste Netzbetreiber” auch fir die
Verfolgerunternehmen erreichbar ist und nicht durch seine besondere Situation die Effizienzwerte der Verfolger
beeinflusst. Folglich muss am bisherigen Verfahren festgehalten werden.

Wegfall Effizienzbonus

Das Instrument eines Effizienzbonus ist vor dem Hintergrund der anstehenden Transformation weiterhin sachgerecht.
Die urspriinglich fir die Notwendigkeit diskutierten Griinde gelten heute noch mehr als bei der Einflihrung des
Effizienzbonus. So haben sich die Effizienzwerte weiter angeglichen, der Effizienzbonus stellt sicher, dass weiterhin
dynamische Impulse fir Effizienzanreize gesetzt werden und damit verhindert wird, dass die Branche an Dynamik
verliert. Zum andern hat auch der Investitionsbedarf aufgrund der Energiewende weiter zugenommen. Die aktuelle Art
der Berechnung héngt an der Methode der DEA und der Supereffizienzanalyse. Sollte sich die Methode &ndern, ist
sicherzustellen, dass auch bei Verwendung alternativer Methoden ein Effizienzbonus ermittelt wird.
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Ein Wegfall des Effizienzbonus als Anreizinstrument hatte in der 4. Regulierungsperiode die Stromnetzbetreiber um 112
Mio. € und die Gas-Netzbetreiber um 34 Mio. € schlechter gestellt.

Wegfall Skalierung SFA

Die Skalierung der SFA auf 100% ist aus sachlogischen Griinden beizubehalten. Die Bundesnetzagentur stellt die
Situation so dar, dass allein der Wortlaut des bestehenden Gesetzes fiir eine Skalierung spricht. Dem ist aber mitnichten
so. Kann methodenbedingt von den die Effizienzgrenze setzenden Netzbetreibern kein Effizienzwert von 100% erreicht
werden, spricht das gegen die Logik der Erreichbarkeit der Effizienzvorgaben und untergridbt das Vertrauen in die
Fairness und Angemessenheit der Effizienzvergleiche.

Der Verzicht auf die Skalierung hétte in der vierten Periode fiir die gesamte Branche zu Mindererldsen von 250 Mio. €
Euro (Strom) bzw. 206 Mio. € (Gas) gefiihrt. Mittel, die von eigentlich effizienten Netzbetreibern nicht fiir die Aufgaben
der Energiewende zur Verfligung stédnden. Aus Sicht E.ON ist die Skalierung unbedingt beizubehalten.

Forderung:

Den Unsicherheiten bei der Effizienzermittlung ist wie bisher mit entsprechenden Sicherheitsmechanismen Rechnung
zu tragen. Dazu gehort das Festlegen einer Mindesteffizienz, die Bestabrechnung zwischen den verschiedenen
Berechnungen und die Skalierung der SFA-Effizienzwerte. Die bisherige Logik des Abbaupfads der Ineffizienzen liber die
5 Jahre der Regulierungsperiode muss ebenso beibehalten werden. Auch muss es den Netzbetreibern weiterhin
ermoglicht werden einen Effizienzbonus erreichen zu kénnen.

V.  Abbildung der Energiewendekompetenz (EWK) als echtes in die Zukunft gerichtetes
Leistungs- und Standardisierungs-Forderungselement

Die Behdrde muss sich hier entscheiden, ob sie einen echten Paradigmenwechsel bei der Energiewendekompetenz
(EWK) der Netzbetreiber als Teil der Netzleistungsfahigkeit anstrebt. Sie muss sich entscheiden, ob sie Mechanismen
will, die geeignet sind, schnell, unmittelbar und nach vorne gerichtet erhebliche Energiewendefortschritte zu erreichen
oder nur riickwartsgewandt aufwendige Datenpriifungen ohne jeden Verbesserungsbeitrag etablieren will. Letzteres
droht aktuell mit einem Modell, dass nur historische Daten aufwendig im Rahmen des Qualitdtselements sammelt -
ohne dass klar ist, ob und mit wieviel Zeitverlust dadurch regulatorische Mechanismen abgeleitet werden kénnen. EWK
stellt nicht nur ein zusatzliches Qualitatsmerkmal dar, sondern fordert eine eigensténdige Systematik, wenn es um die
Steigerung der Energiewendekompetenz und der Beschleunigung der Energiewende zu volkswirtschaftlich optimalen
Kosten geht. Die kennzahlenbasierte Losung der BNetzA dient lediglich der Messung der vorhandenen
Energiewendekompetenz (EWK). Es fehlt jedoch ein echtes Férderungselement, welches dem Aufbau von EWK dient.

Deswegen ist ein Leistungs- und Standardisierungs-Element erforderlich, wie das von E.ON vorgestellte Leistungs- und
Skalierungs-Element (LSE) beim BNetzA-Expertenaustausch am 29.01.2025. Das LSE hat zwei unterschiedliche
Auspragungen. In der Auspragung als Leistungselement reizt das LSE die Netzbetreiber an, Leistungen fiir die gesamte
Branche zu erbringen. Es handelt sich um Leistungen, die nur einmalig (in der gesamten Branche) erbracht werden
mussten und notwendige Vorarbeiten fiir die Umsetzung von innovativen Losungen betreffen, wie Voruntersuchungen
oder Anwendungskonzepte. Dadurch wird verhindert, dass unzéhlig viele parallele L6sungen unkoordiniert entwickelt
werden, die inkompatibel zueinander sind.

In der Auspragung als Skalierungselement kénnen Standardisierungsprojekte auf die gesamte Branche skaliert werden.
Dadurch kénnen volkswirtschaftliche Optimierungsmafinahmen gehoben werden, weil der zig-fache Aufwand fiir die
Ausarbeitung eines LSEs eingespart wird. Das Skalierungselement betrifft Anstrengungen zur Effizienzverbesserung und
Beschleunigung von Prozessen, die bei sehr vielen Netzbetreibern h&dufig durchlaufen werden und hohen Aufwand
erzeugen. Dadurch, dass ein Netzbetreiber oder einige wenige Netzbetreiber in einer Kooperationsgemeinschaft
Losungen fir alle Netzbetreiber entwickeln, werden immense volkswirtschaftliche Kosten eingespart und die
Umsetzung der Energiewende beschleunigt. Zudem ist vielen Netzbetreibern aufgrund effizient bemessener Kapazititen
die Mdglichkeit nicht gegeben, in angemessener Zeit jeweilige LSEs zu erstellen, weil sie zundchst das entsprechende
Personal und Know-How dafiir aufbauen miissen.

Das E.ON-Modell zum Leistungs- und Skalierungselement (LSE) stellt einen innovativen Ansatz dar, um die
Energiewendekompetenz (EWK) von Netzbetreibern zu férdern und die Transformation der Stromnetze effizienter zu
gestalten. Die Energiewendekompetenz, wie von der BNetzA vorgeschlagen, als neues, zusatzliches Qualitdtsmerkmal
eines Netzbetreibers ist ein erster Schritt, die Betroffenheit von der Energiewende und die Auspragung einer derartigen
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Kompetenz Gber Kennzahlen zu messen. Eine alleinige Einbeziehung in die bisherige Qualitatsregulierung ist hingegen
aufgrund der unterschiedlichen Anforderungen eines Qualitadtselements fiir die Netzzuverlédssigkeit und einer EWK fiir
die Transformation von Stromnetzen weder sachgerecht noch sinnvoll. Die Abbildung der EWK bedarf eines
eigenstandigen Raumes mit einem hierfiir erarbeiteten Leistungsmechanismus. Damit ist die EWK in der Betrachtung
mit der Energiewende- ,Leistungsfahigkeit” gleichzusetzen. Wir sehen darin eines der wesentlichen zukunftsgerichteten
Anreizelemente die EWK bei allen Netzbetreibern zu steigern und die Umsetzung der Energiewende zu beschleunigen.
Wir verstehen Energiewendeleistungsfahigkeit als grofen neuen, vor allen Dingen als strukturiert und langerfristig
angelegten sowie wirkenden Regulierungsansatz. Wir lehnen es daher ab, die Leistungsféhigkeit ausschlief3lich in einer
verengten Kennzahldebatte zu fiihren. Die Energiewende nimmt an Geschwindigkeit und Komplexitat stetig zu. Das
erfordert vor allem eine systematische Vorbereitung der Netzbetreiber aller Spannungsebenen und
Versorgungsaufgaben.

Eine aktiv gestaltende Anreizregulierung ist entscheidend fiir die Férderung der EWK. Durch gezielte Anreize kdnnen
Kompetenzzentren entstehen, die die Energiewende beschleunigen und volkswirtschaftlich effizienter gestalten. Das
Ziel-Modell muss so gestaltet sein, dass es echte Anreize schafft, die Energiewende zu beschleunigen und
volkswirtschaftlich effizient zu gestalten, damit die Netzentgelte sinken oder weniger stark ansteigen. Zudem kdénnen
Lieferanten durch Rahmenvertrage und standardisierte Produkte lédngerfristig die Produktionskapazitdten einplanen und
entsprechend die Arbeitsbedingungen der Mitarbeiter verbessern.

Forderung:

Damit die Energiewendekompetenz bei allen Netzbetreibern nicht nur gemessen, sondern tatsachlich geférdert und zu
volkswirtschaftlich optimalen Kosten gesteigert wird, bedarf es einer Lésung wie die des LSE-Modells. Deswegen
fordern wir die Anerkennung des innovativen LSE-Regulierungsansatzes und sehen die BNetzA in eine koordinierende
Rolle, die sicherstellt, dass fiir die Energiewende elementar wichtige Lsungen entwickelt und allen Netzbetreibern zur
Verfiigung gestellt werden.

VI. Redispatch nicht im Effizienzbenchmark

Die Bundesnetzagentur beabsichtigt, die Redispatchkosten der Verteilnetzbetreiber ab der 5. Regulierungsperiode als
volatile Kosten zu klassifizieren und in den Effizienzvergleich einzubeziehen (vgl. Tenorziffer 8.2). Diese geplante
Anderung ist unter den aktuellen Rahmenbedingungen unangemessen und wiirde insbesondere den
Verteilnetzbetreibern der E.ON wirtschaftlichen Schaden zufligen sowie die Umsetzung der Energiewende auf
Verteilnetzebene gefdhrden. Um es deutlich zu sagen: Die Einbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzbenchmark
gewinnt damit den Charakter einer Einzelfallregulierung zulasten einzelner Unternehmen, die -vergleichbar dem
Einzelfallgesetzverbot bei Gesetzgebung- kritisch gepriift werden sollte, ob diese zielgerichtet zulasten einzelner
Unternehmen tberhaupt rechtméRig erfolgen kann — zumal diese auch inhaltlich nicht gerechtfertigt ist. Es existieren
im Rahmen der aktuellen Transformationsphase der Energiewende keine liberzeugenden Argumente, die eine solche
Zasur der Bewertung dieser Kosten bereits als beeinflussbar rechtfertigen wiirden, nachdem sie seit etwa einem
Jahrzehnt als nicht beeinflussbar eingestuft wurden. Die urspriinglichen Argumente fiir die Klassifizierung als dauerhaft
nicht beeinflussbare Kosten (dnbK) oder nun als Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen (KAgy),
mittels Exogenitat, fehlende Gleichartigkeit und Volatilitat bleiben aufgrund der absehbar noch nicht abgeschlossenen
Transformationsphase der Energiewende weiterhin giiltig

Die E.ON-Netzbetreiber spielen die entscheidende Rolle bei der Energiewende auf Verteilnetzebene, indem sie erheblich
in ihre Stromnetze investieren, um erneuerbare Energiequellen zu integrieren und Kunden an nachhaltige Energie
anzuschliefRen. Im Jahr 2023 investierte E.ON rund 4,5 Milliarden Euro in seine Stromverteilnetze. Diese Investitionen
diirfen nicht gefdhrdet werden und sind essenziell fiir das Gelingen der Energiewende, denn die Stromverteilnetze von
E.ON bilden das Riickgrat der neuen Energiewelt und leisten einen wesentlichen Beitrag zum Klimaschutz. Die E.ON-
VNBs sind dabei nicht nur Vorreiter bei der Energiewende, sondern tragen auch durch die Standardisierung,
Digitalisierung und Automatisierung von Netzwerkprozessen schon heute aber auch perspektivisch maBgeblich zur
weiteren Umsetzung bei.

Dennoch befindet sich der Netzsektor derzeit immer noch in einem kritischen Umschwung hin zu erneuerbaren und
dezentral erzeugten Energien. Die Integration bzw. auch Nutzbarmachung erneuerbarer Energiequellen (EE) kann nur in
unterschiedlichen Geschwindigkeiten erfolgen, da die Anbindung von EE-Anlagen vergleichsweise schnell und der in
einem dezentralen System erforderliche flichendeckende und regional verteilte Netzausbau wesentlich langsamer
erfolgt. Um Anschliisse von EE- Anlagen, die ,im liberragenden 6ffentlichen Interesse liegen” (vgl. § 2 S. 1 EEG), zeitnah
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zu gewahrleisten, sind RedispatchmafBnahmen im Verteilnetz derzeit einfach notwendig bzw. unvermeidbar, bis der
erforderliche Netzausbau abgeschlossen ist. Vor allem die Verteilnetze von E.ON, die sich in Schliisselregionen fiir die
Erzeugung erneuerbarer Energien befinden, sind aufgrund ihres hohen Transformationsanteils {iberdurchschnittlich
hoch vom Redispatch betroffen.

Auch wenn sich daraus in einem eingeschwungenen System langfristig ein Zusammenhang zwischen Netzausbau und
RedispatchmafRnahmen ableiten lassen wird, deuten aktuelle Analysen und zukiinftige Entwicklungen darauf hin, dass
die Redispatchkosten und die Netzausbaukosten fiir die Integration erneuerbarer Energien noch nichtin einem einfachen
substitutionalen Verhiltnis stehen, sondern dass andere exogen getriebene Faktoren eine wesentliche Rolle spielen.

Daher muss die Behauptung der BNetzA in ihrer RAMEN-Tenorierung, dass Verteilnetzbetreiber einen wesentlichen
eigenen Beitrag zur Hohe der Redispatchkosten zu verschulden haben und maRgeblich beeinflussen kénnten, von uns
entschieden und als haltlos zuriickgewiesen werden.

Da also die Einbeziehung von Redispatchkosten in den Effizienzvergleich fast ausschlielRlich die E.ON- VNBs
unverhaltnismaBig stark treffen wiirde, kdme dies einer kiinftigen Diskriminierung gleich. Gerade fir
Energiewendenetzbetreiber wire die Erzielbarkeit der regulatorischen Erlose systematisch ausgeschlossen. Ferner
wiirde mit diesem Vorgehen das Einnehmen einer fithrenden Rolle bei der Energiewende nachtréglich bestraft werden.

Forderung:

Angesichts der offensichtlichen und ungerechtfertigten Ponalisierungstendenzen gegeniiber den E.ON- VNBs, fordern
wir die Redispatchkosten zumindest libergangsweise mindestens fiir die 5. und 6. Regulierungsperiode weiterhin als
dnbK bzw. wie nicht beeinflussbare Kosten (KAe.) zu behandeln.
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1. Adressaten
Keine Stellungnahme.
2. Anreizregulierung; Beginn und Dauer der Regulierungsperiode

Die Bundesnetzagentur sieht fiir die flinfte Regulierungsperiode eine Periodenlédnge von fiinf Jahren und ab der sechsten
Regulierungsperiode eine Periodenlédnge von drei Jahren nach vorausgegangener Evaluierung der Vereinfachungs- und
Beschleunigungsinstrumente in den einzelnen Bestandteilen des Regulierungskonzepts vor.

Gemeinsam mit der unter Ziffer 3 angestrebten Sonderregelung fiir die 5. Regulierungsperiode verfolgt die
Bundesnetzagentur das Ziel der zeitndheren Anerkennung von operativen Kosten (OPEX) und der Senkung der Anreize
zur Verlagerung von Kosten in die Basisjahre.

E.ON begriifit grundséatzlich den mit dieser MaRnahme verbundenen Vorstol? der Bundesnetzagentur zur zeitnahen
Anpassung von operativen Kosten. Nun sind im System der Anreizregulierung grundsétzlich keine Kostenanpassungen
innerhalb der Regulierungsperioden vorgesehen, da eine Entkopplung von Kosten und Erlésen zur Erreichung eines
Anreizes angestrebt wird. Dies funktioniert jedoch vorrangig in einer nahezu stabilen Versorgungsaufgabe, d.h. im
eingeschwungenen Zustand. In einem dynamischen Umfeld mit stark wachsender Versorgungsaufgabe sind vor dem
Hintergrund der Zielerreichung Abwéagungen zwischen der Anreizsetzung Uber ein Budgetprinzip und der kurzfristigen
Anerkennung der Mehrkosten aus einer wachsenden Versorgungsaufgabe vorzunehmen.

Die angestrebte Verkiirzung der Regulierungsperiodendauer von 5 auf 3 Jahren kann diesen Zweck nur unzureichend
erfillen. Eine Verkiirzung der Regulierungsperiodendauer senkt den durchschnittlichen Zeitverzug aus dem
Budgetprinzip lediglich von 5 auf 4 Jahre.

Die Bundesnetzagentur mochte nicht, dass es zu ,systematischen Briichen im Regulierungssystem kommt". Die
Verkiirzung der Regulierungsperioden stellt jedoch einen gréBtmaglichen Systembruch dar. Sie héhlt den Kern der
Anreizregulierung aus, wie sich im Folgenden anhand aller von der BNetzA als relevant erachteten Kriterien
«Treffsicherheit”, ,Kompatibilitat", ,Setzen von Effizienzanreizen” und ,Umsetzbarkeit" zeigen ldsst. Zudem wirkt sie sich
auf alle anderen relevanten Parameter (Effizienzvergleich, Xgen, EK-Zinssatz, Fremdkapitalkosten) im
Regulierungssystem aus, die in aufwendigen Verfahren alle 3 statt alle 5 Jahre festgelegt werden miissten und damit
auch héaufigere gerichtliche Einspruchsverfahren bedeuten wiirden, deren Ausgang zu Beginn der neuen
Regulierungsperiode ungewiss ist. Aus Sicht von Investoren sind Systembriiche zu vermeiden, da sie die
Planungssicherheit einschrénken und Unsicherheit verursachen.

Die Anwendung eines parameterbasierten Betriebskosten-Aufschlag wahrend der Regulierungsperiode stellt, anders als
die Periodenverkiirzung, im Sinne der ,Treffsicherheit” eine angemessene Losung fiir die Anreizsetzung Uber das
Budgetprinzip und einer zeitnahen Anerkennung von steigenden Kosten aus einer wachsenden Versorgungsaufgabe dar.
Die Beschlusskammer erkennt die Treffsicherheit des Anpassungsfaktors zwar grundsétzlich an, da Netzbetreiber nur
im Falle eines Parameteraufwuchses eine Anpassung ihrer Erldsobergrenze erhalten, merkt jedoch an, dass es aufgrund
der dynamischen Entwicklung des Umfeldes Anderungen beziiglich der Kostentreiber und der damit verbundenen
Kosten im Zeitverlauf geben kann, die zur Uber-/Unterschatzung der Kosten fiihren kénnen.

Aus E.ON-Sicht ist der Betriebskosten-Aufschlag, unter Abwéagung aller Umstidnde, wesentlich treffsicherer und
wirksamer als eine Verkiirzung der Regulierungsperiode. Treffsicher meint, dass (bestenfalls) nur tatséchlich angefallene
Kosten ohne gréReren Zeitverzug in der EOG zu berticksichtigen sind, das hei3t nicht deutlich zu viel und nicht deutlich
zu wenig. Wie oben dargestellt, geschieht dies bei einer Verkirzung der Regulierungsperiode jedenfalls deutlich zu spét,
was sachlogisch dazu fiihrt, dass deutlich zu wenig Kosten im Sinne der Treffsicherheit berlicksichtigt werden. Im
Gegensatz dazu ist durch einen jahrlichen Betriebskostenaufschlag, der aus den individuellen, genehmigten und
effizienten  Kosten eines  Netzbetreibers abgeleitet ist und sich an tatsédchlich vorhandenen
Strukturparameterverdnderungen orientiert, eine hinreichend genaue Treffsicherheit gegeben. Zudem verringert ein
Betriebskosten-Aufschlag den von der BNetzA gesehenen Anreiz, Kosten ins Basisjahr zu verschieben.

Die Bundesnetzagentur schiatzt im Kriterium ,Kompatibilitat” den Betriebskosten-Aufschlag gem. VKU-Vorschlag als
weniger kompatibel mit der bestehenden und grundsétzlich fortgefiihrten Anreizregulierungsmethodik im Sinne des
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Budgetansatzes ein. Gerade hier widerspricht E.ON vehement. Denn, wie auch von der Bundesnetzagentur erkannt,
werden keine tatsdchlichen Kostenaufwiichse, sondern brancheneinheitliche, effiziente Kostensédtze je
Strukturparameter angesetzt. Eine Entkoppelung von Erlésen und Kosten bleibt somit trotz innerperiodischer
Anpassung erhalten. Das Argument, die innerperiodische Anpassung der Erlosobergrenze sei die Ausnahme, kann E.ON
nicht bestétigen. Vielmehr enthélt die bisherige und die neue Erlésobergrenzenformel eine Vielzahl von
Anpassungselementen, die einer Entwicklung exogener Umstdnde (z.B. Allgemeine Preissteigerung,
Nichtbeeinflussbarkeit) Rechnung tragen.

Aus Sicht von E.ON muss das Kriterium ,Kompatibilitdt” eine regulatorische MaRnahme auch dahingehend bewerten,
ob diese geeignet erscheint, Netzbetreiber zur Erfiillung gesetzlich verankerter Zielsetzungen zu befédhigen. Im
derzeitigen dynamischen Marktumfeld entsteht -analog der anderen bereits etablierten Anpassungsinstrumente- eine
innerperiodisch wirkende Anpassungsnotwendigkeit des regulatorischen Rahmens. Eine Anpassung auf Basis
eindeutiger  Strukturparameter trdgt den unterschiedlichen Netzentwicklungsphasen bei Netzbetreibern
diskriminierungsfrei und effizient Rechnung und férdert die schnelle Netztransformation. Mit einem zielgerichteten
Mechanismus zur innerperiodischen Anpassung der OPEX wird das System der Anreizregulierung minimalinvasiv
ergénzt, bis der eingeschwungene Zustand der Versorgungsaufgabe wieder gegeben ist.

Das ,Setzen von Effizienzanreizen” wird durch kiirzere Regulierungsperioden stark verringert. Die BNetzA méchte, ,dass
die Netzbetreiber wie Unternehmen im Wettbewerb stetig nach Optimierungspotenzialen suchen”. Dieser Anreiz besteht
nur, wenn den Netzbetreibern dafiir ausreichend Zeit zugestanden wird und sie auch Uber einen gewissen Zeitraum
davon profitieren dirfen, bevor diese weitergegeben werden. Dieser Kern der Anreizregulierung wird mit einer
Verkiirzung der Regulierungsperioden von 5 auf 3 Jahre ausgehdhlt.

In einer fiinfjdhrigen Regulierungsperiode mit Anpassung der Betriebskosten tber effiziente Standardkosten geméaf} dem
VKU-Vorschlag werden zudem nur Kostensteigerungen in absolut notwendiger Hohe weitergegeben. Der Netzbetreiber
hatte sogar noch den Anreiz mit seinen Kosten die effizienten Standardkosten zu unterschreiten und somit gesenkte
Netzkosten an den Letztverbraucher weiterzugeben. Bezliglich des Betriebskosten-Aufschlags kommt die BNetzA zu der
gleichen Erkenntnis. Hinsichtlich der Verklirzung der Regulierungsperiode und der Durchfiihrung der Kostenpriifung
kommt sie zu dem Ergebnis, dass hdufigere Kostenpriifungen ebenfalls zu Effizienzanreizen fiihren. Sie verkennt dabei,
dass im Rahmen der Kostenpriifung jedoch weitestgehend betriebsnotwendige Kosten und nicht im Vergleich mit der
Branche effiziente Kosten festgestellt werden. Insofern obsiegt aus Sicht E.ON hinsichtlich des Kriteriums ,Setzen von
Effizienzanreizen” klar der Betriebskosten-Aufschlag.

Die Beschlusskammer erachtet den Mechanismus des Betriebskosten-Aufschlags weiterhin grundsétzlich als geeignete
Alternative zu einer Periodenverkiirzung merkt jedoch an, dass derartige Einzelinstrumente die Regulierung komplexer
machen und das Budgetprinzip der Anreizregulierung einschranken. Diesen Aspekt teilen wir nicht, denn die jihrliche
Prifung von wenigen, im Effizienzvergleich verwendeten Strukturparametern (derzeit 9 Parameter x 5 Jahre = 45
Parameter) stellt einen deutlich geringeren Priifungs- und Erhebungsaufwand als eine doppelt so haufig stattfindende
Kostenerhebung im Rahmen der Feststellung des Ausgangsniveaus (mehrere Erhebungsbdgen mit hunderten von
Datenpunkten) dar. Insofern stellt sich der Betriebskostenaufschlag auch im Kriterium ,Umsetzbarkeit” als bessere
Alternative gegenuber der Verkiirzung der Regulierungsperiode heraus.

Diese Bedenken wurden seitens E.ON bereits im Konsultationsprozess zum Eckpunktepapier NEST vom Februar 2024
benannt. E.ON verweist an dieser Stelle nochmals auf die vorgebrachten Darstellungen.

Eine Verkirzung der Regulierungsperiode seitens der BNetzA wurde weiterhin bereits im Rahmen der Evaluierung der
ARegV Anfang 2015 bzw. bei der Novellierung der ARegV im Jahr 2016 thematisiert. Ebenso wurde seinerzeit bereits
eine Verkirzung des Zeitraumes fiir den Abbau von Ineffizienzen innerhalb von 3 Jahren als bislang innerhalb von 5
Jahren vorgeschlagen?. Die Pro- und Contra-Argumente haben sich seitdem aus unserer Sicht nicht grundsatzlich
verdndert, sodass, wie damals, der Vorschlag nicht weiter zu verfolgen ist. Aus unserer Sicht missen die 5-jdhrigen
Regulierungsperioden auch ab der 6. Regulierungsperiode weiter bestehen bleiben. Dies zeigt auch ein Vergleich mit der
europdischen Regulierungspraxis, die, wie die Bundesnetzagentur im Auftakt zum NEST-Verfahren eigens gezeigt hat,
im Mittel auch mit flinfjahrige Regulierungsperioden agiert.

Die Bundesnetzagentur argumentiert weiterhin, dass bei fiinfjéhriger Regulierungsperiode ein erhdhter Anreiz zur
Verschiebung von Kosten in die Basisjahre bestiinde. Sollten diese Anreize tatsachlich bestehen, liegt eine Begrenzung
dieser Anreize jedoch nicht in der Verkiirzung der Regulierungsperioden. Vielmehr wiirde hierdurch der grundsatzliche
Mechanismus der Anreizregulierung aus der Entkoppelung von Kosten und Erlésen in Frage gestellt werden.
Anreizgewinne sollen auf einen méglichst geringen Zeitraum begrenzt werden. Der Grundgedanke der Anreizregulierung
wird auf diese Weise konterkariert. Die gesetzlich vorgegebene Ubertreffbarkeit der Effizienzvorgaben (§ 21a Abs. 1
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EnWG) ist nicht mehr sichergestellt. Vielmehr muss es daher die Aufgabe der Bundesnetzagentur sein, die Methodik zur
Feststellung des Ausgangsniveaus so auszugestalten, dass nur betriebsnotwendige und auf die Zukunft orientierte,
nachhaltige Kosten anerkannt werden. Vorsorglich sei darauf hingewiesen, dass auch in diesem Verfahrensschritt eine
angemessene Priifung einer aufwachsenden Versorgungsaufgabe gegentiiber den vorangegangenen Jahren zwingend
notwendig ist, um ein angemessenes Verhaltnis aus Anreizwirkung und betriebsnotwendiger Kostenanerkennung
beizubehalten. Eine vereinfachte Durchschnittsbetrachtung gentigt dem nicht.

Der Zielkonflikt zwischen Kosteneffizienz und den unvermeidbaren Kostensteigerungen durch die Energiewende lasst
sich am besten durch eine fiinfjahrige Regulierungsperiode und einen speziell auf die Transformationsaufgabe
ausgerichteten Mechanismus zur OPEX-Anpassung bewaltigen.

3. Sonderregelungen fiir die fiinfte Regulierungsperiode

E.ON begriif3t die jahrliche Anpassung der Erlésobergrenze aufgrund der Verdnderung von Strukturparametern des
Effizienzvergleichs gegeniiber Basisjahr bewertet zu effizienten Kosten. Damit wird der Branchenforderung nach einer
tempordaren, zeitndheren Anerkennung operativer Kosten in Anlehnung an das VKU Modell Rechnung getragen.

Der Ansatz sollte allerdings nicht explizit auf die 5. Regulierungsperiode begrenzt werden, sondern abhéngig vom stark
politisch beeinflussten Fortgang der Energiewende ggf. auch dartiber hinaus zur Verfligung stehen. In Kombination mit
der Beibehaltung einer Periodendauer von 5 Jahren kénnen maximale Effizienzanreize gesetzt und zugleich besondere
Veranderungen in der Versorgungsaufgabe mit nur geringem Zeitverzug und ohne hohen birokratischen Mehraufwand
abgebildet werden. Es waire fahrldssig, die Energiewende und deren Kostensteigerung von vorneherein auf
Regulierungsperioden zu begrenzen oder im Sinne einer zeitnahen Anerkennung von Kosten eine dauerhafte
Veranderung des Regulierungssystems auf kiirzere Periodendauern vorzunehmen. Diese wirkt ggi. einer langen
Regulierungsperiode ddmpfend auf die Innovationskraft der Netzbetreiber und ihr Potenzial echte Effizienzen zu heben.
Somit wére ggf. sogar eine dynamisierte Energiewende in ihrer Geschwindigkeit verlangsamt. Die von der
Beschlusskammer erwarteten Kosteneinsparungen, die schneller an die Netzkunden weitergereicht werden sollen,
werden sich in einem System kurzer Regulierungsperioden daher gar nicht einstellen kénnen, so dass die Ma3nahme
ihre Zielsetzung verfehlt.

Ist der eingeschwungene Zustand in der Versorgungsaufgabe umgesetzt, schafft sich dieses Instrument der OPEX-
Anpassung Uber sich nur gering entwickelnde Parameter selbst ab. In diesem Sinne ist auch fraglich, ob eine separate
Definition der Erlésobergrenzenformel fiir verschiedene Regulierungsperioden notwendig ist. Hinsichtlich der
Ausgestaltung des Mechanismus weisen wir daraufhin, dass die von der Beschlusskammer erwogenen
Erheblichkeitsschwellen der Parameterentwicklung ausschlieBlich darauf abzielen diirfen, Bagatellen zu vermeiden.
Hiermit wiére eine Selbstabschaffende Wirkung ebenfalls unterstiitzt.

Die Beschlusskammer erkennt die Treffsicherheit des Anpassungsfaktors zwar grundsétzlich an, da Netzbetreiber nur
im Falle eines Parameteraufwuchses eine Anpassung ihrer Erldsobergrenze erhalten, merkt jedoch an, dass es aufgrund
der dynamischen Entwicklung des Umfeldes Anderungen beziiglich der Kostentreiber und der damit verbundenen
Kosten im Zeitverlauf geben kann, die zur Uber-/Unterschatzung der Kosten fiihren kénnen. GleichermaRen wire dann
auch die Treffgenauigkeit der Kosten im Ausgangsniveau zu hinterfragen, wenn diese im Zuge der Periodenverkirzung
Uber Vereinfachungsinstrumente ermittelt werden. Dabei sind deutlich gréfRere Abweichungen von den tatséchlichen
Kosten zu erwarten, sodass der Anpassungsfaktor in Kombination mit einer 5-jahrigen Regulierungsperiode das
Kriterium der Treffsicherheit deutlich besser erfullt.

Evaluierung vor dem Ubergang in dreijihrige Regulierungsperioden

Bis zum 31. Dezember 2030 will die Bundesnetzagentur vor dem Ubergang in die Phase der dreijahrigen
Regulierungsperioden evaluieren, ob die Vereinfachungs- und Beschleunigungsinstrumente in den einzelnen
Bestandteilen des Regulierungskonzepts vor dem Hintergrund der praktischen Erfahrungen ausreichend fiir den Umstieg
auf die dreijéhrige Regulierungsperiode sind, siehe Tenorziffer 3.3. Es ist zu bezweifeln, dass die Evaluierungsergebnisse
dann noch entsprechend ihrer eigentlichen Intention in eine sachgerechte Ergebnisfindung zur Dauer der
Regulierungsperiode einflieen kénnen. Die sechste Regulierungsperiode im Gasbereich beginnt am 1. Januar 2033, das
Basisjahr fiir diese Periode ist 2030.
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Der vorgesehene Abschluss der Evaluierung bis Ende 2030 ist aus E.ON-Sicht daher zu spét, da das Basisjahr Gas zu
diesem Zeitpunkt bereits abgeschlossen ist. Vielmehr miissen die relevanten Festlegungen fiir Gas bis Ende 2028
feststehen. Insbesondere die Wirksamkeit der Vereinfachung der Feststellung des Ausgangsniveaus ist wesentliche
Voraussetzung flr eine Verkirzung der Regulierungsperiode. Sollte die Evaluierung zu der Einschdtzung kommen, dass
weitere Malinahmen, insbesondere neue Vorgaben fiir die Art und Weise der Ermittlung des Ausgangsniveaus,
notwendig sind, muss das Evaluierungsergebnis zwingend vor dem Basisjahr Gas vorhanden sein. Bei Beibehaltung des
spaten Termins konnte etwaiger Anpassungsbedarf bei der Feststellung des Ausgangsniveaus im Rahmen der
Kostenpriifung Gas nicht mehr beriicksichtigt werden (bspw. Eingriffe in die Kostenrechnung).

E.ON fordert weiterhin, dass der beabsichtigte Evaluierungsprozess unter weitreichender Konsultation der Branche
erfolgt. Nur so kann eine sachgerechte Ergebnisfindung gewéhrleistet werden. Dabei missen klare, transparente und
nachvollziehbare Kriterien herangezogen werden, die insbesondere die Anzahl und Dauer von Verwaltungsverfahren und
der anhéngigen gerichtlichen Verfahren einbeziehen. Zudem muss auch bewertet werden, ob der grundlegende Ausldser
— die zunehmende Dynamik, insb. durch die beschleunigte Energiewende — noch Bestand hat oder eine Anndherung an
einen (wieder) eingeschwungenen Zustand stattgefunden hat oder absehbar ist. Die Rahmenbedingungen fiir die
Evaluierung — Verfahren und Grundlagen - sollten in der Festlegung verankert werden. Zudem muss sichergestellt sein,
dass das Ergebnis der Evaluierung und auch deren Grundlagen bei Bedarf von einer unabhéangigen Stelle, z.B. durch ein
Gericht, Uberprift werden konnen.

4.  Regulierungsiformel und Anpassungen der Erlosobergrenze

Die Erlosobergrenzenformel gemalR Tenorierung nimmt wichtige Entscheidungen vorweg bzw. schlieRt Moglichkeiten
aus, welche Seitens der Bundesnetzagentur nach ihrer Aussage eigentlich noch evaluiert werden. Zu nennen ist
beispielsweise die Methodenfestlegung zum Xgen, die derzeit noch gutachterlich begleitet werden soll. Dort sollen vier
alternative Grundmodelle fiir die Ausgestaltung des generellen Produktivitdtsfaktors gepriift, die Rolle des t-2 Verzuges
bei der Anwendung des VPl in der Erlésobergrenze vom Gutachter diskutiert und auch der E.ON-Vorschlag zur Abbildung
der OPEX-Anpassung ausschlieBlich auf Basis des VPl ohne Zeitverzug bewertet werden. Eine ergebnisoffene
gutachterliche Priifung dieser Umsetzungsmaoglichkeiten und Optionen fiir den Xgen findet somit scheinbar nicht statt.

Wir bedauern, dass in der Erlésobergrenzenformel einseitig die Inflationierung der Kapitalkosten und volatilen
Kostenanteile entfallen soll, ohne dass der weitaus bedeutendere Zeitverzug bei der Inflationierung korrigiert wird und
halten dies flr nicht sachgerecht (siehe Tenorziffer 6.1). Sollte die Erlésobergrenze in dieser Form umgesetzt werden
sollen, sind aus unserer Sicht allerdings zwei Aspekte zu korrigieren:

Erstens sollte die Anwendung des Effizienzwertes auf Kapitalkosten und volatile Kosten entfallen. Da sowohl bei
volatilen Kosten als auch bei Kapitalkosten eine jahrliche Anpassung an die tatsédchlichen Kosten des Netzbetreibers
erfolgt, ist bei Kapitalkosten eine Effizienzerzielung grundséatzlich nicht mdglich. Kapitalkosten bertlicksichtigen
unveranderliche Anschaffungs- und Herstellungskosten und festgelegte Abschreibungsmethoden. Zudem bedeuten
individuelle Effizienzvorgaben bei volatilen Kosten wie Netzverlusten eine zusatzliche nicht realisierbare Mengenkiirzung
und eine nachtrégliche Absenkung der Aufgriffsgrenzen. Deshalb fiihrt die Anwendung des Effizienzwertes auf diese
Kostenkategorien dazu, dass die Erlésobergrenze nur durch tiberproportionale Absenkung der Betriebskosten (abziiglich
der volatilen Kosten) erreicht werden kann. Dies ist nicht realistisch. Mit der jéhrlichen Anpassung von Kapitalkosten und
volatilen Kosten begriindet die Bundesnetzagentur im Ubrigen auch den Entfall ihrer Inflationierung von Kapital- und
volatilen Kostenanteilen in Tenorziffer 6. Dort heil3t es, dass keine Anpassungen des Ausgangsniveaus bei bereits
erfolgenden Anpassungen innerhalb der Regulierungsperiode erfolgen sollen. Dies trifft dann auch auf die individuelle
Effizienzvorgabe zu. Die sektoralen Produktivitdtsvorgaben plant die Behorde auf Grundlage von Gesamtkosten zu
ermitteln und diese anschlieBend lediglich auf operative Kosten anzuwenden. Die Berechnung und Anwendung von
sektoralen und individuellen Effizienzvorgaben sollten stringent erfolgen und Uberlegungen der Bundesnetzagentur, falls
sie denn umgesetzt werden sollen, auf beide Effizienzvorgaben wirken.

Zweitens muss die gemaR Tenorierung geplante Korrektur der Inflationierung der volatilen Kosten konsistent erfolgen.
Eine Doppelanpassung bei volatilen Kosten resultiert nach Einschatzung der BNetzA einerseits aus der Anpassung der
VKO explizit mittels VKt auf das Preisniveau des jeweiligen Jahres der Regulierungsperiode. Andererseits wiirden die
VKO aber auch als Bestandteil der OPEX allgemein mittels VPl und PF angepasst. Preissteigerungen bei den volatilen
Kosten wiirden somit potenziell doppelt verglitet werden.
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Die ,Doppelanpassung"” bei Kapitalkosten und volatilen Kostenanteilen soll durch die entsprechende Anderung der
Erlésobergrenzenformel in Tenorziffer 4.3 beseitigt werden. GemaR Tenorierung sollen zukiinftig nur noch die OPEX des
Basisjahres abzliglich der Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen und abziiglich der volatilen
Kostenanteile mit der Entwicklung des VPI und des Xgen in der Regulierungsperiode fortgeschrieben werden. Hierzu
sollen die volatilen Kosten als Bestandteil der OPEX des Ausgangsniveaus zwar inflationiert (griiner Rahmen), aber durch
einen Korrekturterm die Doppelanpassung kompensiert werden (roter Rahmen), indem vom aktuellen Wert der volatilen
Kosten, die mittels VPI und PF inflationierten volatilen Kostenanteile des Basisjahres abgezogen werden, wodurch die
allgemeine Anpassung mittels VPI und PF als Bestandteil der OPEX neutralisiert werden soll.
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Die Bemessungsgrundlage fiir die Inflationierung der volatilen Kosten als Bestandteil der OPEX des Basisjahres sind
allerdings die Kosten nach Berlicksichtigung der individuellen Effizienzvorgabe. Die Bemessungsgrundlage fiir die
Inflationierung der volatilen Kosten im Korrekturterm sind die Kosten vor Berlicksichtigung der individuellen
Effizienzvorgabe. Uber den Korrekturterm wird somit eine hohere Anpassung mittels VPI und PF abgezogen, als die
Netzbetreiber EOG-erhéhend ansetzen dirfen. Der Schiefstand tritt auf, wenn der Effizienzwert kleiner als ,100 %" ist,
da fiir die OPEX der Effizienzwert angewendet wird, in dem Term fiir VKO aber nicht. Eine Begriindung, weshalb eine
Inflationierung auf Effizienzabbauvorgaben erfolgen kénnte, liegt nicht vor.

Da die BNetzA fiir die volatilen Kosten eine individuelle Effizienzvorgabe, aber keine Anpassung mittels VPl und PF
berticksichtigen will, miissten die OPEXo um die VKO bereinigt werden. Zudem ist ein weiterer Term fiir die VKO in die
Regulierungsformel aufzunehmen, welcher die individuelle Effizienzvorgabe beriicksichtigt, der eben keine
Inflationierung mittels VPl und PF umfasst. Die Formel misste somit wie folgt angepasst werden:
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Der urspriinglich angedachte Korrekturterm beschrankt sich dann auf die Anpassung der VKO auf das Preisniveau der
VKt.

Korrekturterm BVGo Kosten, Erlése und Ertrége aus Anlagenabgéngen

Die geplante Vorgehensweise mittels Eliminierung der kalk. Verluste aus Anlagenabgéngen abzgl. der dazugehorigen
Erlése (im Folgenden: Anlagenabgénge) tiber die EOG-Komponente BVGo und Berlicksichtigung der Anlagenabgénge im
Rahmen des Kapitalkostenabzuges erscheint langfristig als geeignetes Instrument einer sachgerechten Abbildung der
Anlagenabgénge. Da diese Vorgehensweise jedoch einen systematischen Wechsel zur bisherigen Berlicksichtigung der
Anlagenabgénge darstellt, bedarf es fiir die Anlagenabgidnge der Geschiftsjahre nach dem Basisjahr der 4.
Regulierungsperiode bis zur erstmaligen Berlicksichtigung der Anlagenabgénge im Kapitalkostenabzug im ersten Jahr
der 5. Regulierungsperiode einer Ubergangsregelung/eines Ubergangszeitraumes. In dieser Ubergangsregelung sind die
Anlagenabgédnge der Geschaftsjahre 2021 bis einschlieBlich 2025 bewertet zu ihrem kalk. Restwert zum 31.12.2027
kumuliert zu bestimmen und zu 1/5 im Ausgangsniveau der 5. Regulierungsperiode zu berlicksichtigen. Die neu
eingefiihrte EOG-Komponente BVGq darf in dieser Ubergangsregelung in der 5. Regulierungsperiode nicht wirken.
Zusétzlich miissen die Anlagenabgénge der Geschéftsjahre 2026 und 2027 - ebenfalls bewertet zu ihrem kalk. Restwert
zum 31.12.2027 - im Kapitalkostenabzug 2028 vollstindig Beriicksichtigung finden. Diese Ubergangsregelung stellt
sicher, dass die Anlagenabgénge vollstandig und sachgerecht in der Erlésobergrenze berlicksichtigt werden.

Bei der Bestimmung kalkulatorischer Verluste aus Anlagenabgéngen ab 2028 im Rahmen des Kapitalkostenabzuges ist
der kalkulatorische Restwert zum 01.01. des Abgangsjahres heranzuziehen. Etwaige Verkaufs- und
Verschrottungserldse sind mindernd zu beriicksichtigen.
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Die E.ON Netzbetreiber begriiRen das Vorgehen der jahrlichen Anpassung der Kosten und Erldse aus Anlagenabgéangen
flir Gasverteilernetzbetreibern aufgrund der bis zum Jahr 2045 stattfinden Gasnetztransformation. Mit dem Gesetz zum
Neustart der Digitalisierung der Energiewende im Jahr 2023 findet auch eine Transformation im Messstellenbetrieb der
Elektrizitdtsverteilernetzbetreiber statt. Bis zum Jahr 2032 missen 95 % der auszustattenden Messstellen mit einem
intelligenten Messsystem ausgestattet sein. Der Zahlerbestand beim Verteilernetzbetreiber wird somit bis zum Jahr
2032 ausgebaut werden. Die intelligenten Z&hler werden dann dem Anlagevermdgen des grundzustdndigen
Messstellenbetreiber zugeordnet. Aufgrund der 20-jdhrigen Nutzungsdauer der Anlagengruppe ,Zahler,
Messeinrichtungen, Uhren, TFR-Empfanger” kommt es dadurch zu entsprechenden jéahrlichen Anlagenabgéngen beim
Verteilernetzbetreiber. Die Anlagenabgénge werden gemaR Tenorziffer 7 Satz 5 StromNEF Uber die Bestimmung des
Ausgangsniveaus nachgefahren, jedoch entsteht hierbei ein erheblicher Zeitverzug. Aus Sicht der E.ON Netzbetreiber
kann dieser Zeitverzug jedoch leicht beseitigt werden, indem fiir die Abgénge der Zahler eine jéhrliche Anpassung
innerhalb der Erlésobergrenze maglich wére. Die jahrliche Anpassung der Anlagenabgénge der Zahler wére nur flr die
5. Regulierungsperiode anzuwenden, da bis zum 2032 der GroBteil der kalkulatorischen Restbuchwerte der Zahler beim
Verteilernetzbetreiber ausgebucht wéren. In die Sonderregelung wéren auch nur die Anlagenabgénge ab dem Jahr 2027
zu berticksichtigen, die Anlagenabgénge der Jahre 2022 bis einschlieRlich 2026 sind Bestandteil des Ausgangsniveaus
fir die 5. Regulierungsperiode und sind dort kumuliert mit 1/5 zu berticksichtigen. Die Berticksichtigung der jahrlichen
Anlagenabgédnge kdnnte beispielsweise im Rahmen des Kapitalkostenaufschlages erfolgen, in dem dort die
kalkulatorischen Restbuchwerte des Jahres — fortentwickelt bis zum Ende der Regulierungsperiode, beriicksichtigt
werden. Die Restbuchwerte der Anlagenabgénge der Jahre 2027 und 2028, kdnnten zusammen mit den Abgéngen des
Jahres 2029 im Kapitalkostenaufschlag des Jahres 2029 berticksichtigt werden. Dies Vorgehen hétte aus Sicht der E.ON
Netzbetreiber auch den Vorteil, dass eine Anpassung des Kapitalkostenabzuges nicht notwendig ist, da die
Anlagenabgédnge zum Stichtag 31.12.2033 betrachtet werden, wobei das Jahr 2033 das Ende der
5. Regulierungsperiode darstellt. Somit ist sichergestellt, dass die Anschaffungs- und Herstellungskosten der Zahler
vollsténdig zuriickverdient werden konnen. Etwaige Verkaufs- und Verschrottungserlose sind kostenmindernd zu
berticksichtigen.

5.  Ausgangsniveau

Grundsatzlich sollte der gepriifte Jahresabschluss des Basisjahres Ausgangspunkt der Kostenpriifung sein. Eine
ausschlieBlich einseitige Hinzurechnung lediglich fiir Erlése bzw. Ertrége tiber die Werte des Jahresabschlusses hinaus,
ist nicht sachgerecht und fiihrt unseres Erachtens zur asymmetrischen Behandlung im Kostenpriifungsverfahren zu
Lasten der Netzbetreiber. Historische Fehler der ARegV, wie z.B. die asymmetrische Behandlung von aktivischem und
passivischem Rechnungsabgrenzungsposten, werden fortgefihrt.

Eine detaillierte Beschreibung zu den Anforderungen an das Ausgangsniveau erfolgt in der EON-Stellungnahme zur
Tenorierung und Erwdgung Strom-NEF/GasNEF.

6. Verbraucherpreisgesamtindex und genereller sektoraler
Produktivitdtsfaktor

Die Bundesnetzagentur plant mit den Tenorziffern 6.1 Anwendung des Verbraucherpreisindexes (VPI) und 6.2 genereller
sektoraler Produktivitdtsfaktor alte Fehler, welche nachweislich die Netzbetreiber in den vergangenen drei
Regulierungsperiode massiv belastet haben, zu wiederholen und deren Wirkung weiter zu verschérfen, obwohl
offensichtlich greifbar (iberlegene Konzepte zur Beriicksichtigung von Inputpreis und Produktivitdtsentwicklung
wahrend der Regulierungsperiode vorliegen. Zu den Schwachstellen und den notwenigen Anpassungen verweisen wir
einerseits auf die Stellungnahmen des BDEW und E.ON zu zum Eckpunktepapier und den 15 Thesen der BNetzA zur
Weiterentwicklung des Regulierungsrahmens fiir Strom- und Gasnetzbetreiber vom 28. Februar 2024, zum von der
Bundesnetzagentur vorgelegten Eckpunktepapier zur zukiinftigen Ausgestaltung des Xgen vom 28. August 2024 oder
auch den Stellungnahmen zur Festlegung des Xgen fiir die 4. Regulierungsperiode Strom vom 19. September 2024.
Ergdnzend dazu nehmen wir auch zu den nun veréffentlichten Tenorziffern 6.1 und 6.2 Stellung.

Anwendung des Verbraucherpreisindexes (VPI)

Uber die Kosteninflationierung in der Erlésobergrenze sollen effiziente Kostenentwicklungen zwischen Basisjahr und
dem jeweiligen Jahr der Regulierungsperiode abgebildet werden. Grundsétzlich halten wir dafiir die Verwendung des
Verbraucherpreisgesamtindexes zur jéhrlichen Anpassung der Betriebskosten fiir sachgerecht und begriiRen, dass dies
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auch in der RAMEN-Festlegung aufgriffen werden soll. Nicht nachvollziehbar ist hingegen, dass der VPI des vorletzten
Kalenderjahres vor dem jeweiligen Jahr i der Regulierungsperiode zur Anwendung kommen soll. Dies bedeutet, dass eine
Beriicksichtigung der Inflation nur unzureichend erfolgt, da die Inflation von jeweils zwei Jahresscheiben fehlt. Eine
Erklarung, weshalb diese den Netzbetreibern vorenthalten werden soll, wird nicht genannt.

Die BNetzA thematisiert weiterhin nur einseitig Handlungsbedarf in Bezug auf die ,Doppelanpassung” bei Kapitalkosten
und volatilen Kosten. Der sachlich fehlerhafte Zweijahresverzug bei der Fortschreibung der Erlésobergrenze mittels VPI
und Xgen soll gem&R RAMEN-Tenorierung jedoch weiterhin bestehen bleiben. Die offensichtliche Benachteiligung ist im
Vorfeld detailliert angezeigt und mit der Bundesnetzagentur diskutiert worden. Wie beim Expertenaustausch dargestellt,
konnte die Inflationierung des Ausgangsniveaus mittels VPI und Xgen unter Berlicksichtigung des Zeitverzugs die
Entwicklung der von der Regulierungsbehérde genehmigten Kostenentwicklung zwischen der 3. und 4.
Regulierungsperiode Strom nicht erkléren. Legt man die im Rahmen der Malmquistverdffentlichung Xgen Strom 4.
Regulierungsperiode angegebene Entwicklung der Benchmarkingkosten der Stromverteilnetzbetreiber zugrunde, ergibt
sich ein Anstieg der gepriiften und genehmigten Kosten um +16 %.

Entwicklung IST-Benchmarkingkosten Strom in mé* Inflationierung Kostenbasis mittels VPl in m€
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Die Kostenentwicklung iibersteigt dabei aufgrund der Anderung der Versorgungsaufgabe sogar die Entwicklung des VP,
welcher im gleichen Zeitraum eine Steigerung von +9% aufweist. Allerdings wird zur Anpassung des Ausgangsniveaus
auch nicht die VPI-Entwicklung verwendet, sondern die Anpassung um Zeitverzug und Xgen erheblich reduziert. In
Summe konnte Uber Inflationierung mittels VPl und Xgen mit Zeitverzug das Ausgangsniveau im Betrachtungszeitraum
lediglich um +2 % und damit um 0,4 % p.a. praktisch kaum fortentwickelt werden; ein unrealistischer Wert, um damit
Gehaltsentwicklungen, Dienstleisterkosten- und sonstige Kostensteigerungen auszugleichen. Die im VPI abgebildete
allgemeine Produktivitédts- und Inputpreisentwicklung ohne Zeitverzug wire also hier der bessere Schitzer gewesen.

Anhand des Zeitverzugs sind der Branche bislang erhebliche Nachteile entstanden, welche auch nicht durch die
Inflationierung der Kapitalkosten ausgeglichen wurden. Uberpriift man die erfolgte Erlésanpassung auf Grundlage der
oben genannten Malmaquistveréffentlichung und einem plausiblen Kapitalkostenanteil von 1/3 sowie einem
Kapitalkostenabzug von 4 % p.a. zeigt sich, dass die bisherige Kosteninflationierung mit Zeitverzug nur sehr
unvollstéandig erfolgt. Aufgrund des Zeitverzugs kam fiir die Kostenanpassung in der Erlésobergrenze 2019 nicht der
dort relevante VPI von 99,5 zur Anwendung, sondern der VPl aus dem Jahr 2017 in Héhe von 96,4 in Bezug zum
Basisjahr mit einem Wert von 95. Daraus folgt, dass allein fiir dieses Jahr ein zu geringe Kostenanpassung von 335m€
erfolgt ist. Der Nachteil kumuliert sich tiber die Regulierungsperiode auf in Summe 3.384m¢€. Selbst wenn man die
CAPEX-Inflationierung, wie von der BNetzA in der RAMEN-Tenorierung kiinftig geplant, unberiicksichtigt lasst, betragt
der Nachteil fir die OPEX 2.428 mé€. Die fir die 3. Regulierungsperiode in der Erlosobergrenze enthaltene
Kapitalkosteninflationierung in Hohe von 657 m€ konnte diesen Nachteil nicht annihernd ausgleichen. Die Ubersicht ist
in folgender Tabelle hinterlegt:
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Basisjahr IST IST IST IST IST IST IST
Jahr 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 Summe RegP
VPI 95 96,4 98,1 99,5 100 103,1 110,2 116,7
Kosten genehmigt ~ EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR

TOTEX 10.679.752.945,21

OPEX  7.119.835.296,81

CAPEX  3.559.917.648,40 3.417.520.942 3.280.820.105 3.149.587.301 3.023.603.809 2.902.659.656 2.786.553.270 2.675.091.139
KKAb p.a. 4%

Anpassung EOG mit Zeitverzug

TOTEX 151.338.859  330.996.434 474.749.761 521.388.872  835.146.359 2.313.620.285
OPEX 104.923.889 232.331.468 337.255.356 374.728.174 607.059.641 1.656.298.527
CAPEX 46.414.971 98.664.966  137.494.405 146.660.698 228.086.718 657.321.758

Anpassung EOG ohne Zeitverzug

TOTEX 486.446.334 533.865.216  854.549.570 1.585.022.171 2.237.367.407 5.697.250.697

OPEX 337.255.356  374.728.174 607.059.641 1.139.173.647 1.626.320.273 4.084.537.091

CAPEX 149.190.977 159.137.043 247.489.929 445.848.523 611.047.134 1.612.713.606
Delta

TOTEX 335.107.474  202.868.782 379.799.809 1.063.633.299 1.402.221.048 3.383.630.412

OPEX 232.331.468 142.396.706 269.804.285 764.445.474 1.019.260.632 2.428.238.564

CAPEX 102.776.007 60.472.076  109.995.524 299.187.825 382.960.416 955.391.847

Eine Erklarung der Regulierungsbehoérde auf welcher Grundlage Netzbetreiber, im Gegensatz zum vollstdndigen
Wettbewerb, auf solch relevante Kostenanpassungen auch kiinftig verzichten konnen fehlt.

Der Zweijahresverzug kann dabei recht einfach behoben werden indem fiir noch nicht vorliegende Jahreswerte
Planwerte angesetzt und etwaige Differenzen tiber das Regulierungskonto korrigiert werden konnten. Hilfsweise konnte
hier der Durchschnitt der monatlichen VPI-Werte der ersten drei Quartale des letzten Kalenderjahres vor dem jeweiligen
Jahrioder alternativ ein mehrjahriger Durchschnitt als Planwert zur Anwendung kommen. Die Ist-Abrechnung tiber das
Regulierungskonto ware in recht einfacher Weise ohne zusatzlichen biirokratischen Aufwand umsetzbar, da bei der
Erlésobergrenzenanpassung beispielsweise auch Mengen und Zinssatze fir die jeweiligen Jahre der
Regulierungsperiode geschatzt und Abweichungen spater tber das Regulierungskonto ausgeglichen werden.

Darliber hinaus liefert die inzwischen erfolgte Festlegung der Bundesnetzagentur zum Xgen Strom der 4.
Regulierungsperiode weitere Hinweise, dass im Rahmen der von der Behdrde nun geplanten Kosteninflationierung die
Produktivitats- und Inputpreisentwicklung der Netzbetreiber nicht sachgerecht ausgeglichen werden kann. Danach wird
deutlich, dass fir die 3. Regulierungsperiode kein nennenswerter oder gar ein negativer Unterschied zwischen Netz- und
Gesamtwirtschaft vorgelegen hat (vgl. Ziffer 6.2), folglich die alleinige Erlésanpassung mittels VPI sachgerecht bzw.
nicht zum Nachteil der Netzkunden gewesen waére. Eine Korrektur des VPl um Besonderheiten der
Einstandspreisentwicklung und des Produktivitatsfortschritts in der Netzwirtschaft sollten entgegen der Tenorierung
deshalb nur im Ausnahmefall zur Anwendung kommen. Diese sind bisher nicht belegt, ihr kiinftiger Eintritt ist &uBerst
ungewiss, ihre valide Prognose erscheint anhand des geplanten Vorgehens der Bundesnetzagentur ausgeschlossen und
schon die bislang erfolgten Fehlprognosen haben die Netzbetreiber massiv belastet (siehe auch Ziffer 6.2). Die
Bundesnetzagentur legt den Besonderheitenbegriff an anderer Stelle, beispielsweise den Besonderheiten der
Versorgungsaufgabe nach § 15 ARegV, sehr viel restriktiver als den Ausnahmetatbestand aus. Es ist nicht
nachvollziehbar, dass die Bundesnetzagentur den Begriff hier als rein hypothetische Mdglichkeit einer kiinftigen
Abweichung interpretieren mochte.

Genereller sektoraler Produktivitatsfaktor

Eine Korrektur des VPl um einen generellen sektoralen Produktivitatsfaktor sollte aus unserer Sicht im Regelfall nicht
erfolgen, da dieser Faktor schon in den vergangenen 20 Jahren nicht durch die Regulierungsbehérde nachgewiesen,
geschweige denn valide prognostiziert werden konnte.

Im veroffentlichten Sachstandspapier zur RAMEN-Festlegung fiihrt die Bundesnetzagentur auf Seite 105 dennoch aus:

Wiirden sich in der Netzwirtschaft die gleichen Einstandspreisanstiege und Produktivitdtssteigerungen wie in der
Gesamtwirtschaft einstellen, so wdre eine Weiterentwicklung der Kostenbasis analog zur Gesamtwirtschaft geboten. Bei
Zugrundelegung dieser fiktiven Annahme kénnte die Erlésobergrenze mit dem VPI fortgeschrieben werden. Allerdings wdre
es nicht sachgerecht, netzbetreiberspezifische Kosten alleinig mit dem VPl anzupassen. Denn der VPI ist eine
gesamtwirtschaftliche Gréf3e, die sich aus allen Sektoren zusammensetzt. Die Energiewirtschaft und die als Teilbereich
darin enthaltene Netzwirtschaft tragen nur zu einem kleinen Teil zur gesamtwirtschaftlichen Entwicklung bei. Die
Erlésobergrenze fiir Netzbetreiber sollte somit nicht analog zur Gesamtwirtschaft, sondern um netzbetreiberspezifische
Kostensteigerungen bzw. Produktivitdtsentwicklungen angepasst werden. *
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Diese Ausfiihrung trifft nur bedingt zu. Denn wenn der Gleichlauf zwischen Inputpreis- und Produktivitdtsentwicklung
zwischen Netzwirtschaft und Gesamtwirtschaft als fiktive Annahme bezeichnet wird, dann ist zunédchst einmal auch das
Gegenteil, also das Auseinanderlaufen von Inputpreis- und Produktivitdtsentwicklung in Form einer Besonderheit eine
fiktive Annahme. Dass die Energiewirtschaft nur ein Teil der Gesamtwirtschaft ist, kann die letztgenannte Annahme bzw.
These auch nicht stiitzen. Es fehlen folgende vorgeschaltete fundamentale Uberlegungen:

1. Was sind mégliche Griinde fiir Unterschiede in der Inputpreis- und Produktivitatsentwicklung zwischen Netz-

und Gesamtwirtschaft (Treiberanalyse)?

Wie sollten sich die Unterschiede auf Basis der Uberlegungen in Frage 1 darstellen (Hypothesenbildung)?

3. Sind die Unterschiede signifikant genug, dass sie eine Besonderheit darstellen und (iber den generellen
sektoralen Produktivitatsfaktor einer Korrektur bediirfen (Hypothesentest)?

4. st eine valide Prognose dieser Besonderheiten moglich, was sind die Kosten einer moglichen Fehlprognose,
sind diese Kosten im Vergleich zum Nutzen des sektoralen Produktivitdtsfaktors angemessen und wie ist mit
diesen Kosten umzugehen? (Kosten und Nutzen der Prognose)?

N

Bislang nimmt sich die Bundesnetzagentur — trotz unserer deutlichen Aufforderung im NEST-Prozess — dieser Fragen
nicht an. Vielmehr macht sich die Bundesnetzagentur lediglich die fiktive Annahme eines maglichen Auseinanderlaufens
von Netz- und Gesamtwirtschaft zu eigen. Die Notwendigkeit der Berechnung eines Xgen hangt aber nicht von einer
fiktiven Vermutung, sondern wesentlich von den oben formulierten Fragen ab.

Falls die Regulierungsbehorde an einer Korrektur des VPI mittels eines sektoralen Produktivitdtsfaktors festhalten
mochte, fordern wir deshalb eine theoriegeleitete Plausibilitits- und Erheblichkeitsprifung im Vorfeld einer
Regulierungsperiode, die im Falle keiner signifikanten Besonderheit zum Aussetzen des Xgen und der Fortschreibung
inflationierter Betriebskosten auf Basis des Verbraucherpreisindexes fiihrt.

Allerdings lassen die bisherigen Erfahrungen aus den Festlegungen und Prognosen der Bundesnetzagentur zum Xgen
nicht erkennen, dass Besonderheiten vorgelegen haben und werden und ein entsprechender Nachweis gelingen kdnnte.
Zudem sind die bereits bislang verursachten Kosten der Fehlprognosen sind derart hoch, dass die erneute Festlegung
eines sektoralen Produktivitdtsfaktors ausscheiden sollte.

Die ex-post Evaluierung der bisherigen Xgen-Prognosen der Bundesnetzagentur aus dem Referenzbericht
Anreizregulierung aber auch die festgelegten Werte zum Xgen zur 3. und 4. Regulierungsperiode Strom zeigen deutlich,
dass die Schatzungen fiir den Xgen mit extremen Prognosefehlern einhergegangen sind. Auch wenn aus Branchensicht
bei den Schatzungen der BNetzA schon zum Prognosezeitpunkt gravierende Fehleinschdtzungen und unplausible
Modellansétze enthalten waren, kann man mit den Vergangenheitsdaten der Behdrde nun Uberpriifen, ob die zuvor
getroffenen Prognosen anschlieRend tatsichlich eingetreten ist. Dies ist offensichtlich nicht der Fall, wie die folgende
Tabelle eindrucksvoll zeigt:

Xgen Strom Prognose Tatséchlicher Wert | Unterschreitung Tatsachlicher Wert
BNetzA gemal Malmquist- | Prognose- zu | gemall Tornquist-
Berechnung Lasten Berechnung
BNetzA RP4 Netzbetreiber BNetzA RP4
RP1 2,54%" 0,90% -64% 0,70%
(2009-2013)
RP 2 2,54%" 1,62% -36% -1,46%
(2014-2018)
RP3 1,35% (nach | 0,06% -94% -2,6%
Sicherheitsabschlag (2019-2022)"
0,9%)
RP 4 0,86% (kein | (noch nicht | (noch nicht | (noch nicht
Sicherheitsabschlag) | messbar) messbar) messbar)

* Prognose der BNetzA aus dem 2. Referenzbericht Anreizregulierung (Generelle sektorale Produktivitatsentwicklung im Rahmen der

Anreizregulierung) vom 26. Januar 2006.
** Fiir RP3 werden die Werte bis 2022 verwendet, da die Werte fiir den vollstdndigen Zeitrahmen 2019-2023 noch nicht vorliegen.

Besonderheiten zwischen Netz- und Gesamtwirtschaft lassen sich hier nicht identifizieren, allenfalls ein riicklaufiger
Trend bei beiden Methoden. Sicher ist nur, dass die von der BNetzA fiir die 1.-3. Regulierungsperiode ermittelten
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Prognosewerte fiir den Xgen stets deutlich zu hoch waren. Ein Extrembeispiel stellt dabei die 3. Regulierungsperiode
dar, die keine bzw. eine deutlich negative sektorale Entwicklung zeigt. Vor diesem Hintergrund erscheint es absurd, dass
die Behdrde Betrachtungszeitraum und Methodik, welche zu derartigen Fehlprognosen gefiihrt hat auch kiinftig weiter
fortsetzen und dabei sogar noch auf bislang vorhandene Sicherungsmechanismen wie zweier verschiedener Methoden
verzichten mochte.

Beim Festhalten an einer Berechnung des sektoralen Produktivitatsfaktors diirften derzeit vorhandene Sicherheiten
deshalb nicht weiter eingeschrankt werden. Zwar mag das Bestreben der Bundesnetzagentur auf den ersten Blick
nachvollziehbar erscheinen, den Aufwand -insbesondere bei der Erhebung von Inputdaten fiir die Modelle zur Ermittlung
des Xgen- zu reduzieren. Allerdings darf die Reduktion des Aufwands nicht Zulasten von Robustheit fiihren bzw. das
Risiko von Fehlprognosen noch weiter vergroBern. Selbst riickblickend scheint eine Korrektur des
Verbraucherpreisgesamtindexes (mit einem durchschnittlichen Wert von 2%-Punkten im Betrachtungszeitraum 2009-
2023) anhand der ermittelten Xgen-Werte nicht moglich, da die Spannweite mit 3,08%-Punkten in der 2.
Regulierungsperiode bzw. 2,66%-Punkten in der 3. Regulierungsperiode deutlich hdher liegen (siehe Tabelle). Der Xgen
hat erhebliche Auswirkungen auf die wirtschaftliche Lage und damit die Handlungsfahigkeit von Netzbetreibern. Die
Tendenz der Bundesnetzagentur, das Verfahren auf einen, namlich den Malmquist-Index, zu beschrénken, wiirde diesem
Umstand nicht gerecht. Eine Nichtbeachtung des Tornqvist-Index bei einer zukiinftigen Ermittlung des Xgen wiirde
scheinbar fiir alle Beteiligten den Aufwand im ersten zunichst reduzieren. Jedoch steigt damit auch das Risiko einer
fehlerhaften Prognose nochmals deutlich, woraus negative Folgen fiir die sachgerechte Erléswirkung resultieren. Es
muss deshalb ausfihrlich evaluiert und erdrtert werden, welche Auswirkungen der Xgen selbst hat und inwieweit der
Verzicht auf eine von zwei Methoden die Aussagekraft und Belastbarkeit der Ergebnisse weiter einschranken wiirde.
Vielmehr wiére es zu notwendig, dass die Methodenpluralitédt erhalten bleibt bzw. sogar ausgeweitet wird, denn eine
Methodenpluralitat ist fir die Plausibilisierung und Absicherung der Ergebnisse weiterhin notwendig und entspricht
guter wissenschaftliche Praxis. Die parallele Ermittlung tiber Térnqvist mit einer Best-of-Abrechnung muss deshalb auch
fir zukinftige Regulierungsperioden beibehalten werden, sollte weiterhin ein sektoraler Produktivititsfortschritt
prognostiziert werden.

Dabei sind die Kosten der von der Bundesnetzagentur verursachten Fehlprognosen des sektoralen Produktivitatsfaktors
schon heute betréchtlich. So hat die Behdrde selbst nach der Methode Malmquist (tatsachlicher Wert 0,06%; Festlegung
0,9%), welche den hoheren tatsdchlichen Xgen ausweist, den Wert fiir die 3. Regulierungsperiode um wenigstens
0,84%-Punkte Uberschatzt. Anhand der bereits oben zum Zeitverzug getroffenen Pramissen ergibt sich demnach fir die
Verteilnetzbetreiber Strom ein kumulierter Nachteil von 1.268m€ Uiber die Regulierungsperiode.

Basisjahr IST IST IST IST IST IST IST
2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 Summe
95 96,4 98,1 99,5 100 103,1 110,2 116,7
Xgen 0,84% Faktor Xgen 1,00840 1,01687056 1,025412273 1,034025736 1,042711552
Kosten genehmigt EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR EUR

TOTEX 10.679.752.945,21

OPEX  7.119.835.296,81

CAPEX  3.559.917.648,40 3.417.520.942 3.280.820.105 3.149.587.301 3.023.603.809 2.902.659.656 2.786.553.270 2.675.091.139
KKAb p.a. 4%

Tatsachliche Anpassung EOG

TOTEX 65.075.710 159.870.936  220.055.386 184.316.712 416.789.850 1.046.108.593

OPEX 45.117.272  112.215.859 156.324.160 132.470.539 302.960.426  749.088.256

CAPEX 19.958.437 47.655.077 63.731.226 51.846.173 113.829.424  297.020.337
Anpassung EOG ohne Xgen

151.338.859  330.996.434 474.749.761 521.388.872 835.146.359 2.313.620.285
104.923.889 232.331.468 337.255.356 374.728.174 607.059.641 1.656.298.527
46.414.971 98.664.966  137.494.405 146.660.698 228.086.718 657.321.758

Effekt Xgen 86.263.150 171.125.498 254.694.375 337.072.160 418.356.510 1.267.511.692

Diese Liquiditdat und Ergebnisbeitrag wurde Netzbetreibern, gerade in der aktuellen und finanziell anspruchsvollen
Transformationsaufgabe, ungerechtfertigterweise entzogen und fehlt folglich fiir notwendigen Netzausbau. Dies ist
Gegenstand laufender Beschwerdeverfahren. Sollte die Bundesnetzagentur an der Festlegung eines sektoralen
Produktivitatsfaktors festhalten, muss deshalb sichergestellt werden, dass entsprechende Uberschitzungen des Xgen
fir die Branche in der folgenden Regulierungsperiode stets ausgeglichen werden und Netzbetreiber nicht fir
offensichtliche Prognoseschwéchen der Behorde bestraft werden.
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Zusammenfassend ist nicht erkennbar, dass Besonderheiten in der Inputpreis- und Produktivitdtsentwicklung der Netz-
gegeniliber der Gesamtwirtschaft vorgelegen haben und noch weniger, dass diese kiinftig vorliegen werden. Die
bisherigen Prognosen der Behdrde zum generellen sektoralen Produktivitdtsfaktor waren riickblickend nachweislich
falsch und sind bislang stets zu Lasten der Netzbetreiber nicht eingetreten. Eine solche Prognose sollte deshalb nur
erfolgen, wenn gesicherte Erkenntnisse hinsichtlich von echten Besonderheiten vorliegen und diese einseitigen
Benachteiligungen kiinftig ausgeschlossen werden kénnen. Dies schlielt einen Verzicht auf den Térnquist-Ansatz aus.
Als echte Vereinfachung und als nachvollziehbares und transparentes Verfahren, welches umfangreiche
Rechtstreitigkeiten vermeiden kann, fordern wir deshalb, kiinftig vereinfachend die allgemeine Produktivitidts- und
Inputpreisentwicklung (VPI) ohne Zeitverzug und ohne einen Xgen zur Inflationierung zu verwenden und nur im
Ausnahmefall um nachgewiesene Besonderheiten zu korrigieren.

7. Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen

E.ON unterstiitzt, insbesondere im Kontext von Biirokratieabbau, grundsétzlich das von der BNetzA angestrebte Ziel,
Vereinfachungen im Bereich der bislang nach § 11 Absatz 2 ARegV vorgegebenen dauerhaft nicht beeinflussbaren
Kostenanteile umzusetzen.

Die von der BNetzA definierten Kriterien zur kiinftigen Klassifizierung der Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich
unterliegen sollen (ehemals ,dnbK", kiinftig KAne) - Exogenitédt, fehlende Gleichartigkeit und Volatilitdt - sind
grundsatzlich nachvollziehbar.

Allerdings sind aus Sicht der E.ON dariber hinaus bei der Kategorisierung von Kostenanteilen, die nicht dem
Effizienzvergleich unterliegen, weitere Kriterien bei Kostendnderungen, z.B. aus gesetzlichen und behdrdlichen
Vorgaben, Verzogerungen durch behérdliche, 6ffentliche, 6kologische, zivilrechtliche und marktliche Engpéasse zu
berticksichtigen.

Die BNetzA ordnet die Kosten fiir die Inanspruchnahme vorgelagerter Netzebenen, die Kosten fiir vermiedene
Netzentgelte, die Kosten der betrieblichen und tarifvertraglichen Vereinbarungen zu Versorgungsleistungen sowie die
Kosten aus Entgelten zur Ausstattung von Zahlpunkten mit intelligenten Messsystemen in der tatsdchlichen Hohe als
KA ein.

Die Behandlung dieser Positionen als Kosten, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen, ist nachvollziehbar und
entspricht der Sichtweise der E.ON.

Alle weiteren bislang nach § 11 Abs. 2 ARegV als dauerhaft nicht beeinflussbare Kostenanteile beriicksichtigungsfahigen
Positionen sollen ab der 5. Regulierungsperiode kiinftig nicht mehr wie bislang als KAng,, sondern als operative Kosten
behandelt werden, die dem Effizienzvergleich unterliegen und kiinftig wahrend der Regulierungsperiode nicht mehr in
der Erlésobergrenze angepasst werden kénnen. Diese von der BNetzA sehr weitgehende Streichung des bisherigen
KAne.-Kataloges ist aus unserer Sicht— wie in den bisherigen Stellungnahmen bereits ausgefiihrt — differenziert zu
bewerten.

So untersttitzt E.ON z.B. die Streichung der Betriebssteuern, der Wegfall von Kosten fiir Forschung und Entwicklung
nach Mallgabe des §25a ARegV (da kiinftig als separates Element in der EOG-Formel vorgesehen) und die redaktionellen
Bereinigungen des bisherigen Kataloges von § 11 Abs. 2 ARegV (z.B. Wegfall der Kosten fiir InvestitionsmalRnahmen,
da nicht mehr relevant), da diese auf das Ziel der Vereinfachung des Regulierungsrahmens einzahlen.

E.ON begrif3t die Aufnahme der Kosten die bei Anschlussnetzbetreiber gemafR § 3 Abs. 1 S. 3 bis 6i.V.m. § 7 MsbG bzw.
§ 36 MsbG nach § 30 MbsG anfallen als KA. Die Zusatzleistungen, z.B. die Ubermittlung von miniitlichen
Netzzustandsdaten sind jedoch nicht Bestandteil der Tenorziffer 7.5 S. 1 Nr. 4. Wie in bereits in vorherigen
Stellungnahmen zur Festlegung BK8-23-007 ausgefiihrt, wird der Netzbetreiber mit den Daten in die Lage versetzt, sein
Elektrizitdtsnetz genauer steuern zu kénnen und hierdurch Netzausbau zu vermeiden. Die E.ON Netzbetreiber fordern,
die Aufnahme der Aufwendungen der Zusatzleistung als KAngu.

Beibehaltung der weiteren Personalzusatzkosten als KAe,

E.ON haélt aus folgenden Griinden an der Forderung fest, die weiteren Personalzusatzkosten als ,KAqe," beizubehalten.
Dies betrifft folgende Positionen:

Kosten der betrieblichen und tarifvertraglichen Vereinbarungen zu Lohnzusatzleistungen
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Durch die Energiewende und aufgrund des demografischen Wandels steigt der Bedarf an Personal weiter an. Dies wird
auch seitens der BNetzA so anerkannt. Entsprechend werden die Lohnzusatzleistungen in Summe steigen. Daher ist es
geboten, dass die steigenden Kosten mdglichst zeitnah eingepreist werden kdnnen. Selbst beim bestehenden dnbK-
Mechanismus betréagt der Versatz zwei Jahre. Bei einer Klassifizierung als bK kédme es, selbst bei einer dreijahrigen
Regulierungsperiode, zu einem Zeitverzug von bis zu fiinf Jahren. Hinzu kommt, dass die zwischen den Basisjahren
gestiegenen Kosten seitens der Netzbetreiber nie erlést werden kénnen.

a. Exogenitat
Die Energiewende ist fiir die Netzbetreiber unbestritten exogen verursacht. Zu beriicksichtigen ist zudem, dass
nicht alle Netzbetreiber in gleichem Male betroffen sind. Dies betrifft historisch bedingte Unterschiede sowie
die unterschiedliche Belastung aus dem notwendigen Netzausbau. Gerade Netzbetreiber, welche ein 110-kV-
Netz und die Umspannebene 110-kV/Mittelspannung betreiben, haben einen hohen Aufwand, um die
zusatzlichen Einspeiseanlagen anzuschlieBen. Der Handlungsspielraum zur Verringerung der
Personalzusatzkosten der Netzbetreiber ist bereits durch das Arbeitsrecht eingeschrénkt. Dort heil3t es zum
Sachverhalt Betriebliche Ubung: Als betriebliche Ubung bezeichnet man im Arbeitsrecht den Umstand, dass ein
Arbeitnehmer aus der regelmaRigen Wiederholung bestimmter Verhaltensweisen des Arbeitgebers zu Recht
ableiten darf, dass der Arbeitgeber sich auch in Zukunft bzw. auf Dauer auf diese Art verhalten wird — etwa bei
der Gewdahrung von Leistungen und Vergiinstigungen — und dadurch Rechtsanspriiche auf solche Leistungen
begriindet werden. Durch die betriebliche Ubung werden freiwillige Leistungen des Arbeitgebers zu
verpflichtenden, denen sich der Arbeitgeber nicht mehr einseitig entziehen kann.
Hier spielt auch der Bestandsschutz der Mitarbeiter eine Rolle. Personalzusatzleistungen, die bei Eintritt des
Mitarbeiters in das Unternehmen galten, sind zukiinftige festgelegte Kosten und kénnen heute nur sehr teuer
vom Unternehmen wieder abgekauft werden. Auch das BGH hat im Beschluss EnVR 27/15, Rnd. 19 nochmal
eindeutig darauf hingewiesen: “..dass ein Netzbetreiber es zwar theoretisch in der Hand hat, Verpflichtungen
zur Zahlung von Lohnzusatz- und Versorgungsleistungen durch Abschluss von betrieblichen Vereinbarungen
oder Tarifvertragen zu steuern, eine zu Beginn der Regulierungsperiode bereits abgeschlossene Vereinbarung
aber nicht ohne weiteres beendet werden kann". Diese exogenen Faktoren flihren dazu, dass diese Kosten nicht
beeinflussbar sind.
Auch zur Gewinnung von neuen Mitarbeitern sind Lohnzusatzleistungen unabdingbare Anreize, um sich von
anderen Unternehmen abheben zu kdénnen und seiner sozialen Verantwortung gerecht zu werden. Die
Leistungsanreize sind oft entscheidungsrelevant fiir potenzielle neue Mitarbeiter. Ohne einen Leistungskatalog
wird es schwierig, Fachkréfte von uns zu iberzeugen und sie auch ldngerfristig an uns zu binden. Gerade der
Kampf um Koépfe in Metropolregionen wird fiir uns als Netzbetreiber, bei der Vielzahl an Méglichkeiten fiir den
potenziellen Mitarbeiter, sehr anspruchsvoll. Wenn wir es nicht schaffen, freigewordene Stellen aufgrund des
demographischen Wandels mit geeignetem Personal nachzubesetzen bzw. neu geschaffene Stellen aufgrund
der Digitalisierung neu zu besetzen, wird die Verwirklichung der Energiewende scheitern. Insofern teilen wir
nicht die von der Bundesnetzagentur am 08.10.2024 geduBerte Auffassung einer eher geringeren Exogenitat,
sondern bewerten diese als mittel bis hoch.

b. Volatilitat
Auch das Kriterium der Volatilitdt sehen wir als erflllt an. Zwar ist es richtig, dass im Gegensatz zu
Versorgungsleistungen Zins- und Borsenpreisentwicklungen hier nicht ausschlaggebend sind, allerdings
zeichnet sich durch den Zuwachs an Versorgungsaufgabe derzeit nicht ab, dass die Lohnzusatzkosten des
Basisjahres représentativ fir die Regulierungsperiode waren. Vielmehr zeigen selbst die von der BNetzA
gezeigten Zahlen, dass sich die Lohnzusatzleistungen der Verteilnetzbetreiber Strom von ca. 550 m€ im Jahr
2016 auf ca. 750 m€ im Jahr 2023 deutlich erhéht haben.

Auch zwischen den Jahren sind Schwankungen von teilweise 100 m€ Euro zu beobachten, was ein Abstellen
auf die Kosten eines konkreten Jahres fiir die gesamte Regulierungsperiode sowohl fiir Netzbetreiber, aber auch
fir Netzkunden, zum Glicksspiel macht. Im Gegensatz zur Bundesnetzagentur schitzen wir die Volatilitat
dieser Position, anhand ihrer eigenen Veréffentlichung, ebenfalls als mittel bis hoch ein.

c. fehlende Gleichartigkeit
Der zusétzliche Personalaufwand kann teilweise gar nicht oder nur anteilig aktiviert werden und gerade nach
Inbetriebnahme der Anlagen steigen die Personalaufwendungen weiter. Somit ist keine Gleichartigkeit
gegeben. Zu beachten ist zudem, dass bei den Zusatzleistungen etwaige Effizienzvorgaben nicht umsetzbar
sind. Folge dieser Regelung ist zusétzlich, dass auch solche Kosten unter Effizienzgesichtspunkten betrachtet
werden, die von den Tarifvertragsparteien im Rahmen von Tarifverhandlungen ausgehandelt werden.

23/62



e-on

Gewerkschaften werden darin eine Beeintrdchtigung der geschiitzten Tarifautonomie sehen. Der
Handlungsspielraum der Netzbetreiber bei Tarifverhandlungen werde unzuldssig eingeschréankt. Ferner wird
nicht hinreichend beriicksichtigt, dass die Tarifvertrdge bei den grofRen Netzbetreibern und den Stadtwerken
sehr unterschiedlich ausgestaltet sind und somit eine Gleichartigkeit, entgegen der Einstufung der BNetzA,
nicht gegeben ist.

Auch der von der BNetzA genannte Blrokratieabbau zur Ermittlung der KAqe, Positionen kann nicht nachvollzogen
werden. Die Sachverhalte der Personalzusatzkosten werden in der Kostenpriifung einmalig fixiert und gelten fiir die
gesamte Regulierungsperiode von 5 Jahren. Die Kosten zu den festgelegten Positionen werden nach dem Basisjahr jedes
Jahr abgefragt und fiihren bei den Netzbetreibern aufgrund der Klarheit der Daten zu keinem groRBen Arbeitsaufwand.

Kosten der im gesetzlichen Rahmen ausgelibten Betriebs- und Personalratstitigkeit,

a. Exogenitat
Die Kosten der Betriebs- und Personalratstatigkeit sollte weiterhin als KAne, anerkannt werden, schlieBlich sind
diese vom Arbeitgeber aufgrund der gesetzlichen Vorgaben grundsétzlich hinzunehmen, weshalb der
Verordnungsgeber diesbeziigliche Kostenanderungen generell als nicht vom Netzbetreiber zu vertreten
einstufen kann und damit die Regulierungsbehérden zum Beispiel von der Priifung der Frage enthebt, ob
Kostensteigerungen im Bereich der Betriebs- und Personalratstatigkeit im Einzelfall vermeidbar waren und
deshalb vom Netzbetreiber zu vertreten sind. Es sollte nicht die Aufgabe der Regulierungsbehérden sein, zu
prifen, ob die Kosten der Betriebsratstatigkeit effizient sind. Die Pflicht des Arbeitgebers zur Kostentragung
ergibt sich insoweit fiir den Betriebsrat aus dem BetrVG und fir einen Personalrat aus dem BPersVG. Ferner
wiirde der Verordnungsgeber nicht seiner sozialpolitischen Verantwortung zur Forderung der
Vertretungsorgane nachkommen und Kosteneinsparungen in Bereichen wie der betrieblichen
Interessenvertretung verlangen und schlimmstenfalls das Recht auf einen Betriebsrat einschréanken.
Die Aufgaben der Betriebs- und Personalrate umfassen die Vertretung der Interessen der Mitarbeiter. Diese
Funktion ist essenziell fiir ein gutes Arbeitsklima und die Mitarbeiterzufriedenheit, was Unternehmen dazu
zwingt, in diese Gremien zu investieren.
Dadurch entsteht nachvollziehbar ein Interessenskonflikt zwischen unternehmerischen Entscheidungen und
den Interessen des Betriebsrats. Dieser Zielkonflikt wirde in Zukunft verstarkt werden und das
unternehmerische Interesse in den Vordergrund riicken.
Eine Beschrankung der vielfaltigen Betriebsratsthemen, wie z.B. Mitwirkungen bei Verhandlungen von
Tarifvertragen, Verbesserung von Arbeitsbedingungen, Férderung eines positiven Arbeitsumfelds, Erhhung
der Mitarbeiterzufriedenheit welches auf Produktivitat und Betriebsklima einzahlt, wéren die Folgen.

b. Volatilitdt und Gleichartigkeit

Ergdnzend zum Punkt Volatilitdt lasst sich anmerken, dass die Anzahl der Betriebsratsmitglieder abhéngig ist
von der Anzahl der Belegschaft lt. BetrVG.

Dabei missen viele kleine Netzbetreiber eine untere einstellige Zahl an Betriebsratsmitgliedern einsetzen.
GroRere Netzbetreiber mit mehr als 1000 Mitarbeitern bendtigen aber 15 Betriebsratsmitglieder.
Dementsprechend sind die Kosten unterschiedlich und volatil zwischen den Netzbetreibern. Volatilitdt und
Gleichartigkeit sprechen aus unserer Sicht deshalb auch fiir eine Beibehaltung dieser Positionen als dauerhaft
nicht beeinflussbare Kosten.

Kosten der Berufsausbildung und Weiterbildung im Unternehmen und von Betriebskindertagesstétten fiir Kinder der
im Netzbereich beschéftigten Betriebsangehérigen

a. Exogenitit:
Angesichts der auch durch die BNetzA im Eckpunktepapier erwarteten weiter steigenden Personalbedarfe ist
mit steigenden Ausbildungs- und Weiterbildungskosten zu rechnen. Die Auszubildende erhalten eine
Erstausbildung und darlber hinaus noch weitere Qualifikationen, bevor diese voll einsatzféhig sind. Auch neu
eingestellte externe Mitarbeiter mit Ausbildung bendtigen zu einem GroBteil noch weitere Schulungen vor
ihrem Einsatz. Zudem mdissen alle Mitarbeiter, bedingt durch den Einsatz neuer Technologien und verstérkter
notwendiger Verwendung von IT-Ldsungen, laufend in einem héheren Mal3e als friiher weitergebildet werden.
Auch der gesetzlich geregelte Ausstieg vom Gas bis 2045 ist mit erheblichen Kosten fir Qualifizierungs-
/Umschulungs-/Weiterbildungsmafinahmen verbunden. Hinsichtlich der Kriterien der BNetzA gelten auch hier
die Aussagen zu den Lohnzusatzleistungen: Die Energiewende ist fiir die Netzbetreiber unbestritten exogen
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verursacht und nicht alle Netzbetreiber sind in gleichem Mal3e betroffen. Zudem sind Weiterbildungen haufig
auch durch exogene technische Vorgaben veranlasst.

b. Volatilitat:
Insgesamt verscharft sich schon heute der Wettbewerb mit anderen Branchen um hochqualifiziertes Personal.
Eine Chance, diesen erheblichen Mehrbedarf fiir nicht im ,Budget” des Basisjahrs enthaltenen Energiewende-
Personalaufwand zu decken, hdngt ganz wesentlich von nachhaltig konkurrenzfahigen Vergiitungsangeboten
und Weiterbildungen ab. Auch die verdffentlichten Zahlen der BNetzA zeigen hier Steigerungen von ca. 25% im
Zeitverlauf und damit eine mittlere bis hohe Volatilitét im Vergleich zum Basisjahr.

c. fehlende Gleichartigkeit:
Auch eine Gleichartigkeit unter den Netzbetreibern ist hier nicht zwangslaufig gegen, sondern stark davon
abhangig, inwiefern der Netzbetreiber Arbeiten mit eigenem Personal durchfiihrt oder Dienstleister in Anspruch
nimmt.
Neben dem betriebswirtschaftlichen Aspekt muss aber auch die gesellschaftliche Verantwortung der
Netzbetreiber als Ausbildungsbetrieb betrachtet werden.
Unterliegt die Aus- und Weiterbildung dem Effizienzgedanken, kann auch die unternehmerische Entscheidung
sein, nicht mehr auszubilden. Das kann und darf nicht das Ziel sein.

Netzbetreiber stehen aufgrund des steigenden Personalbedarfs und der demografischen Herausforderungen auch in den
kommenden Jahren im massiven Wettbewerb bei der Rekrutierung von Personal. Aus- und Weiterbildung und eine
konkurrenzfahige Vergtitung sind dabei grundlegende Wettbewerbsfaktoren. Eine Streichung der Personalzusatzkosten
als KAneyw und die geplante Erhéhung des Effizienzdrucks auf diese Personalzusatzkosten kdme daher zur absoluten
Unzeit. Auch wiére es nicht vermittelbar, die Kosten flir die gesetzlich bedingte Betriebsratstatigkeit dem
Effizienzvergleich und Effizienzdruck auszusetzen.

E.ON unterstitzt daher ausdriicklich die Position der Gewerkschaft verdi, die Personalzusatzkosten im gleichen Umfang
wie bislang nach § 11 Abs. 2 ARegV auch kiinftig vom Effizienzvergleich auszunehmen.

Aus Sicht der E.ON Netzbetreiber ist es geboten, die Personalzusatzkosten der konzernverbundenen Dienstleister
ebenfalls als KAnEu zu berticksichtigen. Da die BNetzA in den Ausfiihrungen zu § 6 StromNEF/GasNEF erlautert, dass
die Kosten von konzernverbundenen Dienstleistern nur in der Hohe anerkannt werden, als hatte der Netzbetreiber die
Leistung selbst erbracht. Die konzernverbundenen Dienstleister erbringen grofitenteils die Leistung fir eine Vielzahl von
Netzbetreibern, so dass entsprechende Synergien gehoben werden kénnen und geringe Kosten anfallen, als wenn jeder
Netzbetreiber die Tatigkeit in seinem Hause austiben wiirde. Wenn der Mitarbeiter beim Netzbetreiber angestellt ware,
der die Tatigkeit beim Dienstleister ausfiihrt, dann wéren die Personalkosten berticksichtigungsfahig. Aus Sicht der E.ON
Netzbetreiber ist somit die Vorrausetzung der Anerkennung der Personalzusatzkosten der konzernverbundenen
Dienstleister als KAnEu gegeben.

Notwendigkeit zur Aufnahme weiterer Kostenpositionen als KAneu

Wie zuvor bereits ausgefiihrt besteht aus Sicht der E.ON dariiber hinaus die dringende Notwendigkeit auch weitere im
Wesentlichen gesetzlich bedingte Kostenpositionen vom Effizienzvergleich auszunehmen.

In diesem Zusammenhang sind unter Beachtung der Grundsédtze in den Tenorziffern 7.2 bis 7.4 nachfolgende
Sachverhalte als KAqe, festzulegen.

Redispatch

Beschaffung fiir Blindleistung

Methanschlupf im Gasbereich

Riickstellungen fiir die Stilllegung von Gasversorgungsnetzen
Kosten fiir 450 MHz

Insgesamt fordern wir auch, dass alle wahrend der Regulierungsperiode neu auftretenden Kosten generell von der
Bundesnetzagentur anhand der Zuordnungskriterien auf ihre Einstufung als KAnEu Giberpriift werden und diese Vorgabe
in RAMEN aufzunehmen ist. Dies betrifft insbesondere die in § 21 Abs. 2 EnWG genannten Kosten eines
vorrausschauenden Netzausbaus zur Verfolgung des Zwecks und der Ziele des 81 EnWG sowie das (berragende
offentliche Interesse an der Errichtung und dem Betrieb von Elektrizitdtsversorgungsnetzen nach § 1 Satz 3 des
Netzausbaubeschleunigungsgesetzes Ubertragungsnetz und nach § 14d Absatz 10 EnWG sowie Kosten neuer
gesetzlicher oder behérdlich angeordneter Aufgaben.
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Redispatchkosten im Verteilnetz sind als Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen (KAnEu)
einzustufen

Zunachst begriiRen wir den Beginn des Konsultationsprozesses, der uns die Méglichkeit bietet, unsere Sichtweise und
fachlichen Argumente zum Thema Redispatch im Verteilernetz darzulegen. Im Folgenden wird detailliert auf die in der
+RAMEN- Sachstand zu Tenor und Erwéagungen” (GBK-24-01-3#3) von der BNetzA vorgebrachte Sicht zur Einordnung
und kiinftigen Behandlung von Redispatchkosten im deutschen Regulierungsregime eingegangen. Trotz der
Komplexitdt und Relevanz dieses Sachverhalts wurden bisher nur wenige Moglichkeiten eingerdumt, sich aktiv und
angemessen im Rahmen des NEST-Prozesses mit der BNetzA zum Thema Redispatch auseinanderzusetzen. Diese
Chance mdéchten wir im Folgenden gern ausfiihrlich nutzen.

E.ON-VNBs als Umsetzer der Energiewende mafigeblich von drohender Behandlung der Redispatchkosten betroffen
Die Verteilnetzbetreiber von E.ON tragen als Fldchennetzbetreiber wesentlich zur Energiewende bei, indem sie in
erheblichem Mafe in ihre Stromnetze investieren, um erneuerbare Energiequellen zu integrieren und Kunden an
nachhaltige Energie anzuschlieBen. Im Jahr 2023 investierte E.ON rund 4,5 Milliarden Euro in seine Stromverteilnetze,
die Teil des européischen Verbundsystems sind. Diese Investitionen tragen im erheblichen Mal} zum Gelingen der
Energiewende in ganz Europa bei. Die Stromverteilnetze von E.ON bilden das Riickgrat der neuen Energiewelt und leisten
somit einen erheblichen Anteil am Klimaschutz. E.ON entwickelt seine Stromverteilnetze kontinuierlich zu intelligenten
Plattformen weiter, die komplexe Energie- und Datenstrome steuern und Kunden zukunftsoffen neue Méglichkeiten im
Umgang ihrer Energieversorgung bieten. Dabei gehen und entwickeln die E.ON Verteilnetzbetreiber neue Wege
hinsichtlich Standardisierung, Digitalisierung und Automatisierung der Netzprozesse.

Aktuell befinden wir uns in einer entscheidenden Transformationsphase des Energiesystems hin zu den erneuerbaren
Energien und damit von einer zentralen Energieerzeugung zu einer dezentralen Energieerzeugung. Dabei kommt es zu
unterschiedlichen Geschwindigkeiten bei der Einbindung der Erneuerbaren Energien (EE). Wahrend sich der
Netzanschluss von EE-Anlagen relativ kurzfristig realisieren lasst, benétigt der erforderliche umfangreiche und in einem
dezentralen System regional verteilte Netzausbau deutlich ldnger. Um dennoch zeitnah EE-Anlagen anschlieffen zu
kdnnen, ist Redispatch im Verteilnetz erforderlich. Redispatch bezieht sich auf die kurzfristige Anpassung der
Strommenge, um Engpésse im Stromnetz zu vermeiden oder zu beseitigen. Hierbei sind vom Netzbetreiber
Entschadigungszahlungen fiir das Engpassmanagement und Kosten fiir den bilanziellen Ausgleich (Redispatchkosten)
zu leisten. Gerade die Verteilnetze von E.ON befinden sich in Schwerpunktregionen der Erzeugung erneuerbarer Energie
und sind aufgrund ihres hohen Transformationsanteils verhaltnismaRig oft von Redispatch betroffen. Redispatch lasst
sich durch den zeitlich nachlaufenden Netzausbau deutlich reduzieren. In einem von EE geprégten Stromsystem ist
Redispatch jedoch nicht génzlich zu vermeiden. Auch ist ein Netzausbau fiir eine theoretisch zu jedem Zeitpunkt
vollumfangliche Integration einer mit den Netzstrukturen weitestgehend unsynchronisierten installierten EE-Leistung
nicht effizient bzw. aus volkswirtschaftlicher Perspektive nicht anzustreben.

Die Einbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzvergleich wiirde also insbesondere die E.ON-VNBs treffen und
somit flr diese gegeniber der Branche wie eine isolierte Bestrafung wirken, die allein aus der Vorreiterrolle bei der
Umsetzung der Energiewende resultiert. Zur Messung der besonderen Betroffenheit einerseits und des bisherigen
Erfolgs der E.ON-VNBs andererseits dient im Folgenden eine Veranschaulichung am Beispiel der Erneuerbaren-Energie-
Kennzahl (EKZ). Die EKZ ist ein Indikator, der den Fortschritt und die Leistung im Bereich der erneuerbaren Energien
misst. Sie gibt Aufschluss dariiber, wie erfolgreich ein Land, eine Region oder ein Unternehmen bei der Integration und
Nutzung erneuerbarer Energiequellen ist und dient gleichzeitig zur Quantifizierung der wélzbaren EE-Integrationskosten.
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Gemessen an den absoluten Zahlen, belegen die E.ON- VNBs die ersten sechs Pldtze unter den TOP 10 der
Verteilnetzbetreiber, die EE-bedingte Walzungsbetrdge geltend machen kénnen. Dies bestdtigt noch einmal deren
maBgeblichen Einfluss fiir das Gelingen der Energiewende und zeigt, dass erneuerbare Energien bisher erfolgreich
integriert und genutzt werden, was zu einer nachhaltigeren Energieversorgung, einer Reduktion der CO2-Emissionen
und einer verbesserten Versorgungssicherheit fiihrt.

Setzt man diese Auswertung in Relation zu den Redispatchkosten des Jahres 2024 (letztbekannte Verdffentlichung auf

"Netzentgelttransparenz.de"), wird ersichtlich, dass ein GroRteil der betroffenen Netzbetreiber E.ON-VNBs sind, was
deren herausragende Rolle bei der Umsetzung der Energiewende noch einmal verdeutlicht.
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Unter den TOP 10 der von Redispatch betroffenen Netzbetreiber auf Verteilnetzebene befinden sich sechs E.ON- VNBs.
Finf dieser E.ON- VNBs weisen gleichzeitig die hochsten waélzbaren Kosten fiir die Integration erneuerbarer Energien
(EE) im Jahr 2025 auf.

Die Vermutung der BNetzA, dass Netzbetreiber, die die Energiewende maRgeblich voranbringen, die Redispatchkosten
in einem substitutionalen Wechselspiel zwischen Netzausbau und Abregelung beeinflussen kénnen bzw. konnten, trifft
nicht zu. Die aktuellen Auswertungen und auch kiinftige Entwicklungen legen nahe, dass die Redispatchkosten und die
Netzausbaukosten fiir die Integration erneuerbarer Energien nicht in einem einfachen substitutionalen Verhaltnis stehen,
sondern dass andere Faktoren eine wesentliche Rolle spielen.

Entgegen der Annahme der BNetzA wiirde die Einbeziehung in den Effizienzvergleich keinen zusatzlichen
Anreizmechanismus schaffen, sondern vielmehr die weitere Umsetzung der energiepolitischen Ziele gefédhrden. Die
rasche Integration von EE- Anlagen und die Wirtschaftlichkeit der betroffenen Unternehmen, insbesondere der E.ON-
VNBs, wiére dadurch in Gefahr, was, gemessen an den komplexen Anforderungen zur sachgerechten Abbildung im
Effizienzvergleich, einem unverhéltnismaRigen Eingriff gleichkommt.

In Bezug auf die Komplexitdt sind Redispatchmafinahmen in den Verteilnetzen grundsétzlich von verschiedenen
Faktoren, insbesondere der Netzstruktur, der geografischen Lage und der bestehenden Auslastung der Verteilnetze,
abhéngig. Die konkrete Hohe der Redispatchkosten ergibt sich in den betroffenen Netzen zumeist aus netzspezifischen
Faktoren. An erster Stelle steht die Eignung des Netzes fir eine gro3ere Menge an Einspeisung Erneuerbarer Energien.
Mit dem Ausbau erneuerbarer Energien wie Wind- und Solarenergie steigt die dezentrale Einspeisung von Strom in die
Verteilnetze. Diese Einspeisung ist volatil und kann schwer vorhersehbar sein, was zu Engpéssen im Netz fiihren kann.
Um diese Engpédsse zu vermeiden, missen die Verteilnetzbetreiber RedispatchmalRnahmen ergreifen, um die
Stromfliisse zu steuern und das Netz stabil zu halten. Bestehen bereits Netzengpésse in einigen Regionen, kénnen die
Verteilnetze bereits an ihre Kapazitdtsgrenzen stolRen. Wenn das Angebot an Erneuerbarer Energie die netzspezifische
Nachfrage Gbersteigt und bestimmte Netzabschnitte bereits tiberlastet sind, miissen Redispatch-MalRnahmen ergriffen
werden, um die Stromfliisse zu optimieren und Engpésse zu vermeiden.

Bis zum Ende der 3. Regulierungsperiode galten Redispatchkosten (zundchst Einspeisemanagement gem. EEG, ab 2021
Redispatch 2.0 gem. EnWG) als dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten (dnbK). Fiir die 4. Regulierungsperiode trat
zumindest fiir die Verteilnetzbetreiber eine Ubergangsregelung in Kraft, in der Redispatchkosten als volatile Kosten (vK)
definiert werden, die friihestens ab dem Basisjahr 2026 fiir die 5. Regulierungsperiode und auch dabei erst nach einer
weiteren Priifung und Festlegung in den Effizienzvergleich einflieRen kénnen. Bei den Ubertragungsnetzen hingegen
wurde fiir die gleichen Redispatchkosten die Einstufung als dnbK beibehalten.
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Da sich die Ursachen fiir die Abregelung von Einspeisern auf Grund des erneuerbaren Energieausbaus aus unserer Sicht
sowohl bei den UNBs als auch auf der Verteilnetzebene nicht unterscheiden, sehen wir es zusitzlich als sachgerecht an,
dass diese Thematik gleichbehandelt wird, bzw. einem gleichen, zusammen mit den UNBs gefiihrten, separaten
Konsultationsprozess unterliegt.

Auch in der 5. und 6. Regulierungsperiode kann nicht davon ausgegangen werden, dass die Transformation des
Energiesystems abgeschlossen sein wird — vergleiche NAP 2024. Das bedeutet, dass sich auch die Verteilnetze weiterhin
in einem dynamischen Investitionshochlauf befinden und somit auch fiir die 5. und 6. Regulierungsperiode objektiv kein
eingeschwungener Zustand erreicht werden kann. Es handelt sich weiterhin um eine Ubergangsphase. Eine wesentliche
Beeinflussbarkeit oder gar Vermeidung der auftretenden Redispatchkosten ist damit grundsétzlich nicht gegeben.
Allenfalls ist durch die Gesamtwirkung des stetig wachsenden Volumens an LeitungsausbaumalRnahmen bis zum Ende
der 6. Periode eine Reduzierung der Abregelmengen Niveau &hnlich dem zu Beginn der Energiewende mdglich.
SchlieBlich sind die Netzbetreiber zum Anschluss der EE-Anlagen verpflichtet und machen damit den Grof3teil der
eingespeisten Energie - in der Regel liegt die Abregelmenge bei etwa 3 % der aufgenommenen Gesamteinspeisung -
auch nutzbar.

Nun wurde seitens der BNetzA zum verdffentlichten Sachstand zu RAMEN die Absicht geduflert, die Kosten fir
Redispatch (nur) der Verteilnetzbetreiber ab der 5. Regulierungsperiode als volatile Kosten einzustufen, die in den
Effizienzvergleich einbezogen werden sollen. Dies wiirde eine Abkehr von der bisherigen Kategorisierung als Kosten, die
dauerhaft nicht beeinflussbar sind bzw. "wie KA.g,", bedeuten. Eine solche Anderung wire mit Blick auf die — wie
beschrieben - andauernde Hochlaufphase nicht nur unangemessen, sondern wiirde insbesondere den
Verteilnetzbetreibern der E.ON, die bisher ganz wesentlich die Energiewende im Verteilnetz vorangebracht haben,
wirtschaftlich schaden und die Fortschritte der Energiewende in ganz Deutschland beeintrdchtigen. Zudem gibt es
sachlich keinerlei Gberzeugende Argumente, weshalb Kosten, die seit ca. zehn Jahren als nicht beeinflussbar klassifiziert
wurden, gerade in Zeiten des historischen Hochlaufs von Erneuerbaren Energien kiinftig als beeinflussbar gelten sollen.
Der reine Anstieg dieser Kosten ist jedenfalls kein sachliches Argument, sondern im Gegenteil Ausdruck der besonderen
Hochlaufphase und damit das Ergebnis einer moglichst schnellen Umsetzung klimapolitischer Zielsetzungen, die ganz
Uberwiegend auf den reinen Zubau von EE-Anlagen ausgerichtet wurde. An den Argumenten bzw. Verhaltnissen, die
seinerzeit fachlich zu einer Einstufung der EMPK als dauerhaft nicht beeinflussbar gefiihrt haben, hat sich objektiv nichts
geandert, sodass diese Kosten weiterhin als Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen behandelt
werden missen.

Redispatchkosten erfiillen die Kriterien der BNetzA fiir KAnEu

Wir bestreiten von vornherein bereits im Ansatz die Richtigkeit der Annahme der BNetzA, die Redispatchkosten
insgesamt dem Benchmark zuzuordnen. Dass die BNetzA hieran selbst Zweifel hat, folgt bereits aus ihren eigenen
Ausfiihrungen im RAMEN-Papier (s. 131, erster Absatz) ,Insofern sind die Mdglichkeiten der Netzbetreiber, die
anfallenden Kosten zu senken, nicht génzlich seiner Sphére zuzuordnen, aber durchaus vorhanden.”

Des Weiteren wurden die Argumente gegen eine dem Grunde nach fehlerhafter Berilicksichtigung von Redispatch im
Effizienzvergleich zwischen BNetzA, BMWK und der Branche bereits in der Vergangenheit umfangreich ausgetauscht.
Im Ergebnis hat der Verordnungsgeber in der ARegV-Novelle 2021 eine Ubergangsregelung statuiert, wonach
Redispatch-Kosten friihestens ab der 5. Regulierungsperiode unter angemessener Berlicksichtigung des zeitlichen
Versatzes zwischen der Errichtung von EE-Anlagen und dem notwendigen Netzausbau in den Effizienzvergleich Eingang
finden kénnen.

Der dort beschriebene Sachverhalt (Zeitversatz Errichtung EE-Anlagen und Netzausbau) ist weiterhin gegeben:

.(--.) Die Bundesnetzagentur kann Festlegungen zur angemessenen Berticksichtigung eines zeitlichen Versatzes zwischen
der Errichtung von Anlagen nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz sowie dem entsprechenden und notwendigen Ausbau
der Verteilernetze im Effizienzvergleich treffen, soweit ein solcher zeitlicher Versatz Kosten nach § 11 Absatz 5 Satz 1
Nummer 2 hervorruft und auf Griinden auflerhalb der Einflusssphdre von Verteilernetzbetreibern beruht.” (§ 32 Abs. 2 S.
2 ARegV).

Zuséatzlich ist festzustellen, dass Redispatch als sinnvolle Ergdnzung zum Netzausbau betrachtet wird. Nach § 11 Abs. 2

EnWG ist Redispatch gesetzlich legitimiert (3%-Spitzenkappung). Laut Gesetzesbegriindung soll es dem Netzbetreiber

erlaubt werden, ein volkswirtschaftlich sinnvolles Mal} zwischen Netzausbau- und Redispatchkosten herzustellen.
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Damit ist der grundsétzliche Vollausbau keine notwendige Bedingung. Redispatchkosten dienen damit grundsatzlich
nicht dazu, Netzbetreiber zu bewerten. Es miisste dann hierbei ohnehin eine differenzierte Betrachtung erfolgen.

Der Verordnungsgeber war, auch auf Empfehlung der BNetzA, davon liberzeugt, dass exogene Faktoren existieren und
diese bei einer etwaigen Einbeziehung von Redispatchkosten in den Effizienzvergleich berlicksichtigt werden miissen.
Neben dieser Voraussetzung handelt es sich hierbei ohnehin um eine "Kann"-Option. Der Verordnungsgeber sieht es also
nicht als verpflichtend an, die Redispatchkosten kiinftig zwingend unter Effizienzkriterien zu bewerten.

Eine Konsultation und inhaltlich tiefe Befassung mit der Frage einer angemessenen Beriicksichtigung war somit vom
Verordnungsgeber bereits friihzeitig angelegt worden und daher aus unserer Sicht nicht als optional, sondern als
Grundbedingung fiir eine Entscheidung in dieser Sache gewtinscht worden (vgl. § 32 Absatz 2 Satz 2 ARegV).

Auch hier sei in Erinnerung gerufen: Obwohl die Einstufung durch den Verordnungsgeber getroffen wurde, erscheint es
aus unserer Sicht notwendig, die dieser Einstufung zugrundeliegende fachliche Bewertung daraufhin zu Gberpriifen, ob
sie nach wie vor stichhaltig ist. Soweit wir den damaligen Verordnungsgebungsprozess nachvollziehen kénnen, ergingen
diese Regelungen auf Empfehlung der BNetzA. De facto wiirde sich daher in der Fortsetzung der Regelungen per
Festlegung auch fiir die 5. Regulierungsperiode eine kontinuierliche Verwaltungspraxis der BNetzA stringent fortsetzen.

Bis zum 30.09.2021 entstanden die heutigen Redispatchkosten weit Uberwiegend als Kosten der Verteilernetzbetreiber
nach der Hartefallregelung gemaR § 15 EEG a.F. Der Netzbetreiber durfte die Zahlungen nach der Hartefallregelung nur
dann bei der Ermittlung der Netzentgelte in Ansatz bringen, wenn die MaBnahme erforderlich war und er sie nicht zu
vertreten hatte, § 15 Abs. 2 Satz 1 EEG a.F. Nach § 15 Abs. 2 Satz 2 EEG a.F. hatte der Netzbetreiber die MaRnahme
insbesondere dann zu vertreten, wenn er nicht alle Moglichkeiten zur Optimierung, zur Verstarkung und zum Ausbau des
Netzes ausgeschopft hat.

Soweit uns bekannt ist, hat die groRe Mehrzahl der betroffenen Netzbetreiber (wenn nicht gar alle) im
Anwendungsbereich des § 15 Abs. 2 EEG a.F. mit Billigung der BNetzA sdmtliche aus der Hartefallregelung
entstehenden Kosten bei der Ermittlung der Netzentgelte berlicksichtigt. Die BNetzA ist dem nicht unter Ausnutzung
der ihr nach dem EEG und dem EnWG gegebenen Aufsichtsrechte entgegengetreten. Fiir die Netzbetreiber, die ihre
Hartefallkosten vollstdndig in die Netzentgelte wélzen durften, ist somit im Umkehrschluss aus § 15 Abs. 2 EEG a.F.
davon auszugehen, dass sie in der Vergangenheit alle Moglichkeiten zur Optimierung, zur Verstarkung und zum Ausbau
des Netzes ausgeschdpft haben. Diese damalige Beurteilung, dass die Netzbetreiber die HartefallmaBnahmen nicht zu
vertreten haben, darf nicht anlasslos in ihr Gegenteil verkehrt werden. Jedenfalls misste die BNetzA daher im Sinne
einer individuellen Vorwerfbarkeit konkrete Anhaltspunkte dafiir feststellen, dass ein Netzbetreiber die kilinftige
Entstehung von Redispatchkosten dadurch zu vertreten hat, dass er in der Vergangenheit nicht alle Mdglichkeiten zur
Optimierung, zur Verstarkung und zum Ausbau des Netzes ausgeschopft hat. Wenn eine solche Feststellung im Einzelfall
getroffen werden kann, wéren die Kosten als ineffiziente Kosten auch dann nicht anerkennungsfahig, wenn sie dauerhaft
nicht beeinflussbar wéren.

Aufgrund der bisherigen Ausfiihrungen sowie der noch folgend dargestellten starken wirtschaftlichen Betroffenheit der
E.ON- VNBs ist bei einer Verdnderung der aktuellen Einordnung der Redispatch-Kosten gegeniiber dem Status Quo
zumindest eine angemessene Anhoérung in Form einer eigenen Konsultation zu gewéhrleisten. Zusatzlich sollte die
Entscheidung auch immer an dem Gesichtspunkt der VerhéaltnismaRigkeit gespiegelt werden. Diese kann bei der
geringen Anzahl von betroffenen Verteilnetzbetreibern, die sich lediglich auf die E.ON- VNBs verdichtet, und der
Komplexitédt des Themas in Verbindung mit dem enormen Risikopotential zumindest in Frage gestellt werden.

Gemessen an den im Rahmen des NEST-Prozesses von der BNetzA definierten Kriterien der geringen Gleichartigkeit,
hohen Exogenitédt und hohen Volatilitat erflllen die Redispatchkosten jedenfalls nach wie vor alle Voraussetzungen, um
nicht dem Effizienzwert zu unterliegen.

a. Exogenitit:

In der Diskussion dariiber, ob die Redispatchkosten als exogen verursachter Sachverhalt zu betrachten sind, kommt die
BNetzA in ihrer RAMEN-Tenorierung zu dem Ergebnis, dass die Verteilnetzbetreiber einen wesentlichen eigenen Beitrag
zur Hohe der Redispatchkosten zu verschulden haben.

Diese Behauptung weisen wir entschieden zurlick. Die von der BNetzA herangezogenen Beispiele suggerieren einen
Einfluss der Verteilnetzbetreiber auf die Redispatchkosten, der vor dem Hintergrund der bisher geltenden
Rahmenbedingungen und der Praxis in der Form tatséchlich nie existiert hat.
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Im Kontext der schon ausgefiihrten Entwicklung und des Hochlaufs an zu integrierenden EE-Anlagen bestehen aktuell
auf der Ebene der Verteilnetze keine effektiven Gestaltungsmaglichkeiten bei den Verpflichtungen einer Kooperation in
den Planungsregionen gemil § 14d EnWG.

Redispatch-MalRnahmen werden oft durch kurzfristige und unvorhersehbare Ereignisse ausgeldst, wie z.B. plotzliche
Anderungen in der Stromerzeugung oder im Verbrauch, die nicht durch langfristige Planungsprozesse vorhersehbar sind.
Die Kooperation gemaR § 14d EnWG kann solche kurzfristigen und exogenen Faktoren nicht vollstédndig beriicksichtigen
oder verhindern. Ferner sind die MaRBnahmen, die im Rahmen der Kooperation gemaf? § 14d EnWG geplant und
umgesetzt werden, eine langfristige Perspektive und erfordern umfangreiche Planungs- und Genehmigungsverfahren.
Redispatch-MaRnahmen sind hingegen kurzfristige Eingriffe, die flexibel und schnell durchgefiihrt werden kénnen, um
auf aktuelle Netzsituationen zu reagieren und somit nicht direkt durch § 14d EnWG beeinflussbar.

Auch die von der BNetzA im RAMEN-Papier benannten "Spielrdume bei der Anschlussherstellung fiir dezentrale
Erzeugungsanlagen" gibt es faktisch nicht. Insbesondere bei der Frage der Herstellung des Netzanschlusses gemaR § 8
EEG bestehen de facto keinerlei Spielrdume. GemaR § 8 EEG sind Netzbetreiber zum vorrangigen und unverziiglichen
Anschluss von Anlagen zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien und aus Grubengas an das Netz der
allgemeinen Versorgung verpflichtet.

Ungeachtet der Tatsache, dass es haufig zu Auseinandersetzungen zwischen Netzbetreibern und Anlagenbetreibern
hinsichtlich des gesetzlich geschuldeten Netzverknlpfungspunktes kommt — wobei der Netzbetreiber auch hier keine
Handlungsspielrdume besitzt, sondern lediglich eine gesamtwirtschaftliche Betrachtung verschiedener Varianten
vornehmen muss - stellt sich die Frage, ob ein Netzbetreiber eine EEG-Anlage anschlieRen muss oder nicht, faktisch
nicht. Denn § 8 Abs. 4 EEG regelt, dass die Netzanschlussverpflichtung auch dann besteht, wenn die Abnahme des
Stroms erst durch die Optimierung, die Verstédrkung oder den Ausbau des Netzes nach § 12 EEG mdoglich wird.

§ 12 EEG wiederum statuiert einen individuellen Anspruch eines jeden Einspeisewilligen gegentiber dem Netzbetreiber
auf Netzausbau. Fiir den Zeitraum bis zur vollstdndigen Abnahmemdglichkeit des Stroms ist der Netzbetreiber
berechtigt, die Anlagen im Falle drohender Netzengpdsse zu regeln und gleichzeitig verpflichtet, die hierdurch
entstehenden sogenannten Redispatchkosten zu tragen. Eine Wahl hat der Netzbetreiber hierbei nicht.

Die Netzbetreiber haben eine Vielzahl von Netzausbauanspriichen zu erfiillen. Gleichzeitig sind sie gemalR § 8 Abs. 4 EEG
verpflichtet EEG-Anlagen anzuschliefen. Somit haben die Netzbetreiber an dieser Stelle tiberhaupt keinen Spielraum,
sofern sie nicht gegen ihre gesetzlichen Verpflichtungen verstolRen wollen. Da der Anschluss von EEG-Anlagen um ein
Vielfaches schneller erfolgt, als der Netzbetreiber selbst bei effizientester Umsetzung von NetzausbaumaRBnahmen in
der Lage ist seine Netzkapazitdt den stdndig und schnell wachsenden Anschlussanfragen anzupassen, kénnen die
zwischenzeitlich vom Netzbetreiber zwingend zu zahlenden Redispatchkosten von diesem praktisch nicht beeinflusst
werden.

Es kann den Netzbetreibern auch nicht zum Vorwurf gereichen, dass sie in der Vergangenheit nicht die angeblich
bestehenden Spielrdume bei der Anschlusserstellung fiir dezentrale Erzeugungsanlagen ausgenutzt haben. Selbst wenn
es solche Spielrdume gegeben hétte, hat der Gesetzgeber durch die diversen EEG-Novellen und haben unterschiedliche
Bundesregierungen unabhangig von ihrer parteipolitischen Zusammensetzung deutlich signalisiert, dass die Errichtung
und der Betrieb und damit auch der Anschluss von EE-Anlagen an das Verteilernetz im Uberragenden 6ffentlichen
Interesse liegen (vgl. § 2 Satz 1 EEG). . Wenn die Verteilernetzbetreiber dieser politischen Zielsetzung nachkommen und
vermeintlich bestehende Spielrdume dahingehend ausschépfen, dass EE-Anlagen angeschlossen und eben nicht
Anschlussbegehren im Rahmen des (unterstellt) Moglichen blockiert werden, kann ein solches Verhalten in der
Vergangenheit nicht heute als falsche, die Redispatchkosten erhohende MaRRnahme pénalisiert werden.

Flexible Anschlussvereinbarungen fiihren in der Praxis nicht zwangsléufig zu einer Senkung der Redispatchkosten. Die
Flexibilitdt der Anschlussvereinbarungen allein reicht nicht aus, um die komplexen Herausforderungen des Netzbetriebs
zu bewiltigen. Die Notwendigkeit von Redispatchmalinahmen hingt oft von grofRraumigen Netzengpéssen ab, die durch
Uberregionale Stromfliisse verursacht werden. Flexible Anschlussvereinbarungen im Verteilnetz kdnnen diese
Ubergeordneten Engpésse nicht direkt beeinflussen, da sie in erster Linie lokale Anpassungen betreffen.

Die Implementierung und Verwaltung flexibler Anschlussvereinbarungen erfordert zusatzliche Investitionen in
Technologie und Infrastruktur, wie z.B. intelligente Messsysteme und Kommunikationsplattformen, die zunichst
flichendeckend umgesetzt werden miissen. Die Koordination zwischen verschiedenen Netzbetreibern und
Stromerzeugern ist komplex und zeitaufwendig. Selbst mit flexiblen Anschlussvereinbarungen bleibt die
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Herausforderung bestehen, die verschiedenen Akteure effektiv zu koordinieren, um eine optimale Netzstabilitét zu
gewahrleisten. Dies flihrt aktuell noch dazu, dass die erwarteten Einsparungen durch eine verbesserte Flexibilitdt nicht
realisiert werden konnen.

In der Praxis gibt es zahlreiche Faktoren und Herausforderungen, die diese Einsparungen verhindern. Daher ist es nicht
garantiert, dass flexible Anschlussvereinbarungen zu einer signifikanten Senkung der Redispatchkosten im Verteilnetz
fihren.

Die Verzégerungen beim Netzausbau werden oft auf verschiedene Faktoren zuriickgefiihrt, jedoch ist die Qualitat der
Planungsunterlagen nicht der Hauptgrund fiir diese Verzégerungen. Es gibt mehrere andere wesentliche Ursachen, die
eine grofere Rolle spielen. Langwierige Genehmigungsverfahren sind ein bedeutender Faktor. Der Netzausbau erfordert
zahlreiche behdrdliche Genehmigungen, die oft mit umfangreichen Priifungen und Anhdrungen verbunden sind. Diese
Prozesse kdnnen sich Uber Jahre hinziehen und sind haufig der Hauptgrund fiir Verzégerungen. Die Qualitat der
Planungsunterlagen kann zwar Einfluss auf die Dauer der Genehmigungsverfahren haben, ist aber nicht der
ausschlaggebende Faktor. Zum Beispiel nimmt die Planungsphase im Bereich der Hochspannung lediglich 20% der
gesamten Umsetzungsdauer eines durchschnittlichen Netzausbauvorhabens ein. .

Haufig gibt es trotz transparenter und geschickter Offentlichkeitsarbeit Widerstinde aus der Bevélkerung und von
Interessengruppen. Birgerinitiativen und Umweltverbande kdnnen gegen geplante Projekte Einspruch erheben, was zu
zuséatzlichen Prifungen und sogar Anpassungen der geplanten Vorhaben fiihrt. Diese Einspriiche und die damit
verbundenen Verfahren tragen erheblich zu den Verzégerungen bei. Technische und logistische Herausforderungen
spielen ebenfalls eine Rolle. Der Bau von Netzinfrastrukturen ist komplex und erfordert die Koordination vieler
verschiedener Akteure, von Bauunternehmen bis hin zu Zulieferern. Unvorhergesehene technische Probleme oder
Verzégerungen bei der Lieferung von Materialien konnen den Zeitplan erheblich beeinflussen.

Zusammenfassend ist festzustellen, dass die Verzogerungen beim Netzausbau auf eine Vielzahl von Faktoren
zurlickzufiihren sind. Langwierige Genehmigungsverfahren, Widerstdnde aus der Bevdlkerung, technische und
logistische Herausforderungen sowie finanzielle und wirtschaftliche Unsicherheiten sind nur einige der
Herausforderungen, mit denen sich ein Netzbetreiber beim Netzausbau auseinandersetzen muss. Die von der BNetzA
angeflihrte Qualitdt der Planungsunterlagen als einer der mafigeblichen Verzdgerungsgriinde hat mit der Realitat, mit
der sich die Netzbetreiber im ganzen Land jeden Tag konfrontiert sehen indes nichts zu tun.

Ein weiterer Punkt, den die BNetzA in ihrem RAMEN-Papier den Netzbetreibern als netzausbauverzégernd und damit
redispatchkostenerhohend anlastet, ist deren angeblich mangelhafte Offentlichkeitsarbeit. Diesen Vorwurf weisen wir
ausdriicklich zurtick. Die E.ON- VNBs haben in den letzten Jahren malRgeblich den Netzausbau vorangetrieben. Ein
wesentlicher Erfolgsfaktor dabei ist ihre professionelle Offentlichkeitsarbeit, die darauf abzielt, Akzeptanz und
Unterstiitzung in der Bevolkerung zu gewinnen. Hier sind einige Strategien und MalRnahmen, die zeigen, wie die
Offentlichkeitsarbeit effektiv gestaltet wird: So wird auf Transparenz gesetzt und umfassende Informationen iiber
geplante Projekte, deren Notwendigkeit und die zu erwartende Vorteile zur Verfligung gestellt. Dies geschieht durch
Informationsveranstaltungen, Broschiiren, Websites und soziale Medien. Durch die transparente Kommunikation
werden Angste und Vorbehalte in der Bevolkerung abgebaut und das Verstindnis fiir die Projekte gefordert.

Die E.ON VNBs versuchen die lokale Bevolkerung aktiv in den Planungsprozess einzubinden. Sie organisieren
Biirgerdialoge und Beteiligungsverfahren, bei denen Anwohner ihre Bedenken und Wiinsche &uRRern kénnen. Diese
Riickmeldungen werden in die Planungen einbezogen, was zu einer héheren Akzeptanz der Projekte fiihrt. Das Bestreben
die Bevolkerung einzubinden zeigt, dass wir die Anliegen der Biirger ernst nehmen und bemiht sind, L6sungen zu finden,
die fiir alle Beteiligten akzeptabel sind.

Mit gezielten Kampagnen werden die Vorteile und Griinde des Netzausbaus sowie dessen Bedeutung fiir eine
zuverldssige und zukunftssichere Energieversorgung hervorgehoben. Zudem wird auf die positiven Auswirkungen auf
die regionale Wirtschaft und die Schaffung von Arbeitsplatzen hingewiesen. Diese Botschaften haben einen positiven
Einfluss auf die offentliche Meinung und verhindern Widerstdnde gegen notwendige Infrastrukturprojekte im
Verteilnetz.

SchlieBlich setzen die E.ON- VNBs durch Informationstage (z.B. ,Zukunftstage” fir Schulen) auf langfristige Bildungs-
und Aufkldrungsarbeit. Wir unterstlitzen somit Schulen und Bildungseinrichtungen mit Projekten zum Thema
Energieversorgung und Netzausbau. Durch die friihzeitige Aufkldrung wird das Verstidndnis fir die komplexen
Zusammenhénge der Energieversorgung gefdrdert und eine positive Einstellung gegeniliber den Ausbauprojekten
geschaffen.
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Durch eine geschickte und umfassende Offentlichkeitsarbeit maximieren wir daher schon heute die Akzeptanz und
Unterstiitzung fir den Netzausbau in der Bevélkerung. Transparente Kommunikation, aktive Biirgerbeteiligung, gezielte
Kampagnen, Zusammenarbeit mit Medien und langfristige Bildungsarbeit sind dabei zentrale Elemente unserer
Strategie. Diese Strategie verfolgen wir allein aus der tatsichlichen Notwendigkeit heraus schon seit vielen Jahren und
dass, obwohl die damit zusammenh&ngenden Kosten z.B. fiir Werbung, Anzeigen, Sponsoring oder Kampagnen in den
Kostenpriifungen regelmafig als "nicht betriebsnotwendig” gestrichen wurden.

Die E.ON-VNBs haben in den letzten Jahren erhebliche Anstrengungen unternommen, um den Netzausbau
voranzutreiben und dadurch die Redispatchkosten zu reduzieren. Wir haben in den Ausbau und die Modernisierung der
Netzstruktur investiert. Durch den Bau neuer und die Verstidrkung bestehender Leitungen wurde die Netzkapazitit
deutlich erhdht, was zu einer Reduzierung von Engpéassen gefiihrt und den Anstieg von Redispatchkosten abschwécht
hat. Zudem setzen wir auf moderne Technologien und intelligente Netzlésungen wie Smart Grids und digitale
Steuerungssysteme, die eine bessere Uberwachung und Steuerung des Stromflusses ermdglichen und die
Notwendigkeit von Redispatch-Malinahmen verringern. Die Integration erneuerbarer Energien wird durch den Ausbau
von Netzkapazitdten und die Schaffung von Anschlussméglichkeiten fiir dezentrale Erzeugungsanlagen geférdert, was
die Abstimmung von Erzeugung und Verbrauch verbessert und die Redispatchkosten senkt. Diese Mafinahmen zeigen,
dass wir unsere Verantwortung ernst nehmen und aktiv daran arbeiten, die Netzstabilitdt zu gewahrleisten und die
Kosten unter den gegebenen Voraussetzungen auf ein Minimum reduzieren.

Nachfolgend wird noch einmal dargestellt, weshalb RedispatchmalRnahmen ausschlieBlich durch exogene Faktoren
getrieben sind und damit das Kriterium der Exogenitéat fir die hierdurch anfallenden Kosten tberaus zutreffend ist.

e  Durch die in den letzten drei Jahren noch einmal massiv intensivierte Zubaudynamik auf Verteilernetzebene in
Verbindung mit der historisch nicht auf grof3e Lasten ausgelegten Netztopologie ist der Netzausbaubedarf vor
allem in der Hochspannung erheblich gestiegen.

o Der Zeitbedarf eines Ausbauvorhabens in der Hochspannung ist mitunter 4—5-mal so hoch wie die Integration
erneuerbarer Energien ohne Einbeziehung etwaiger weiterer exogener Engpésse — ein Windhundrennen, dass
die Hochspannungsnetzbetreiber auch im Idealfall niemals flr sich entscheiden kdnnen werden. Redispatch-
Bedarf ist daher zwingende Folge dieses errichtungsimmanenten Zeitnachteils zu Lasten der VNB.

B-Plan — Netzanschluss -
Bau - Inbetnebnahme

PV-Freifldchen-Anlage

ca. 2 Jahre

BlmSchG-Zulzssung - Metranschluss -

Windpark =it ca. 2-3 Jahre
Rechenzentrum Bau-Genehmigung - Netzanschluss [ BKZ - Bau - Inbetriebnahme ca. 2-4 Jahre
110 kV-Leitung Bedarfsplanung - Planfeststellung - Bau - Inbetriebnahme 8-12 Jahre

e Aber ladngst ist nicht mehr nur die Hochspannung im Zentrum. Insbesondere im Zuge des massiven PV-
Anschlussbooms im Siiden Deutschlands innerhalb der Mittel- und Niederspannung befinden sich die
Anschlusszahlen im mittleren flinfstelligen Bereich pro Jahr. So hat allein das Bayernwerk mittlerweile mehr
als eine halbe Million EE-Anlagen liberwiegend am Netz der Mittel- und Niederspannung angeschlossen. In
Anbetracht der Dynamik des Anschlussbooms kann der Netzausbau nicht mit dieser Geschwindigkeit
gleichziehen, was unweigerlich zu vorlibergehenden Redispatch fiihrt.

o Weitere exogene Faktoren, die regelmaRig in unterschiedlichem Ausmal zur Verzégerung des Netzausbaus
beitragen, sind:

o am Markt nicht verfligbare Dienstleisterkapazitdten im Bereich Planung, Kartierung, Umwelt usw.,
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o keine ausreichende Ausstattung der Landesgenehmigungsbehoérden — tblicherweise unter Aufsicht
der Energie-/Wirtschaftsministerien —, Landesumweltbehdérden und untere Umweltbehdrden der
Landkreise,
hohe 6ffentliche, 6kologische und/oder zivilrechtliche Hiirden,
keine Verfligbarkeit von Baudienstleistern und/oder Lieferengpésse bei Material am Markt (bspw.
Verdreifachung von Lieferzeitrdumen fir Trafos ggii. 2020).

o Der Zeitbedarf eines Netzausbauvorhabens von Engpassidentifizierung tber Antragsstellung bis hin zur
Inbetriebnahme ist regional starken Schwankungen unterlegen. Eine sachgerechte Berlicksichtigung der
Redispatchkosten im Effizienzvergleich ist daher nicht robust méglich.

e Die Riickspeisung von nachgelagerten Netzbetreibern (nNB) ist bei einigen vorgelagerten Netzbetreibern (vNB)
eine wesentliche Quelle fiir Redispatch. Beim vNB wirkt die EE-Einspeisung des nNB direkt als Riickspeisung,
ohne Vorwarnung. Beispielsweise sei hier die Avacon Netz GmbH benannt, bei der im Jahre 2024 ca. 44% der
Redispatchmengen im nachgelagerten Netz (insbesondere an der windlastigen Nordseekdiste) verortet werden.

e ,Vorausschauender Netzausbau”, als ein addquates Mittel durch friihzeitigen Netzausbau auf gegebenenfalls
klinftig entstehende, potenzielle Netzengpésse zu reagieren, wurde erst mit der Novelle vom 28. Dezember
2023 im EnWG klar gesetzlich verankert. Die regulatorische Anerkennung der Kosten und die Neutralitat
vorausschauenden Netzausbaus im Rahmen des Effizienzbenchmarks ist dabei nach wie vor véllig ungeldst.

e In Ihrem Eckpunktepapier zur Weiterentwicklung des Regulierungssystems attestiert die BNetzA selbst, dass
insbesondere auch politische Verzogerungen beim Netzausbau zu gestiegenen Redispatch- und
Einspeisemanagementmalnahmen und damit zu héheren Kosten gefiihrt haben?.

Der aktuell verbliebende Anteil an Redispatchmafinahmen im Verteilnetz ist somit ausschliellich eine Folge der schnellen
Einbindung von EE-Anlagen, die nicht durch den Netzbetreiber zu beeinflussen sind. Daher handelt es sich dem Grunde
nach zum jetzigen Zeitpunkt um einen exogenen verursachten Sachverhalt.

Dies erkennen im Ubrigen auch die von der BNetzA im Rahmen des Effizienzvergleichs der Verteilnetzbetreiber Strom
der vierten Regulierungsperiode herangezogenen Gutachter an. In ihrem Gutachten kommen die Sachversténdigen zum
Schluss, dass der Netzbetreiber Redispatchmanahmen nicht bewusst eingeplant hatte und diese als Uberbriickung vor
dem eigentlichen Netzausbau notwendig waren. Daher wird die Anzahl der Redispatch- bzw. Einspeisemanagement-
MaRnahmen als ,starker exogen” bewertet.

Selbst wenn man begrenzte endogene Elemente anerkennen wollte, ist die Beeinflussbarkeit der Kosten allenfalls unter
Beriicksichtigung sehr langfristiger Zyklen gegeben, weswegen eine Einbeziehung der Redispatchkosten in den
Effizienzvergleich jedenfalls in der 5. und 6. Regulierungsperiode noch nicht in Betracht kommt.

Die allenfalls langfristige Wirkung endogener Elemente erkennt die BNetzA selbst an, wenn sie im Entwurf der RAMEN-
Festlegung wie bereits zitiert davon spricht, dass der Netzbetreiber einen ,malRgeblichen eigenen Beitrag zur Entstehung
der Kosten leisten kann bzw. leisten konnte.”

Durch den damit gegebenen Vergangenheitsbezug (,leisten konnte") wird zutreffend anerkannt, dass die Hohe der
Redispatchkosten allenfalls dann teilweise auf endogene Entscheidungen des Netzbetreibers zuriickzufiihren ist, wenn
man auch vor mehreren Jahren - auf Grundlage eines anderen Ordnungsrahmens - getroffene Entscheidungen
berlicksichtigen wollte. Im Ergebnis droht damit eine unzuldssige Pdnalisierung eines vergangenheitsbezogenen
Verhaltens.

b. Volatilitat:

Bezugnehmend auf das Kriterium der Volatilitdt bedarf es unsererseits an dieser Stelle keine weiteren Ausfiihrungen.
Die BNetzA erkennt diese sowohl bezogen auf die Mengenkomponente als auch auf die Preiskomponente unbestritten
an.

! Bundesnetzagentur, Eckpunktepapier - Netze. Effizient. Sicher. Transformiert, S. 5, 1. Absatz.
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c. Fehlende Gleichartigkeit

Hinsichtlich der Gleichartigkeit der Redispatchkosten gesteht die BNetzA in ihren Erwdgungen zum RAMEN eine gewisse
fehlende Gleichartigkeit ein. Ursache ist, dass Netzbetreiber eben hdochst unterschiedlich von der Einbindung
Erneuerbarer Energien, insbesondere auch von der Geschwindigkeit der Einbindung, sowie hochst individuell von dem
daraus resultierenden Netzausbau betroffen sind. Hier stechen insbesondere die E.ON-VNBs heraus, wie oben unter
Punkt 1 schon ausgefiihrt.

Folgende Zahlen der E.DIS Netz GmbH als Beispiel eines Netzbetreibers im léndlichen Bereich von Brandenburg und
Mecklenburg-Vorpommern, verdeutlichen diese Entwicklung eindriicklich. Wobei die Einspeisekennziffer (Verhéltnis der
zeitgleichen Jahreshdchstlast zur installierten Erzeugungsleistung), die die Betroffenheit durch die Energiewende
messen bzw. zum Ausdruck bringen soll, immer stérker ansteigt.

Netzstrukturdaten Stand 2020 Stand 2024
Zeitgleiche Jahreshdchstlast 2,4 GW 2,4 GW
Inst. EE-Erzeugungsleistung 10,7 GW 15,0 GW
Beantragte EE-Erzeugungsleistung 58,7 GW 208,2 GW

Insgesamt gehen wir davon aus, dass die ,wenigen” von der Energiewende sehr stark betroffenen Netzbetreiber
angesichts der schwerwiegenden wirtschaftlichen Folgen einer Zuordnung der Redispatchkosten zu den Kosten des
Effizienzvergleichs diskriminiert bzw. durch Verzerrungen im Effizienzvergleich vor erhebliche, nicht zu rechtfertigende
Risiken gestellt werden wiirden.

Die BNetzA weist in ihrem Entwurf der RAMEN-Festlegung darauf hin, der Umstand, dass lediglich rund ein Dutzend der
Verteilernetzbetreiber regelméaRig Redispatch-MalRnahmen durchfiihre, gegen die Gleichartigkeit streite. Diese
Feststellung ist richtig, zumal selbst die Angabe ,ein Dutzend” zu hoch gegriffen ist, wenn man nur die nennenswert
betroffenen Unternehmen erfasst.

Bereits im Jahr 2021 war ersichtlich, dass es sich von allen fast 900 Verteilnetzbetreibern in Deutschland gerade einmal
6 Netzbetreiber stark betroffen sind, wovon auch hier wieder ein groRer Teil dem E.ON-Konzern angehéren. Gerade diese
6 Netzbetreiber als die wesentlichen Flachennetzbetreiber Deutschlands bilden das Rickgrat der Energiewende im
Verteilnetz.

MWH Ausfallarbeit Redispatch 2021
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Quelle: Datenverdffentlichung zum Effizienzvergleich Strom 4. RP

Das Kriterium der fehlenden Gleichartigkeit ist fiir Redispatchkosten somit vollstdndig erfiillt, was fir eine Beibehaltung
bzw. nun fir die Einordnung in den Katalog der nicht dem Effizienzwert unterliegenden Kostenanteile (KAnEu) Kosten
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spricht. Es scheint schlicht nicht méglich, die Redispatchkosten im Effizienzvergleich angemessen berlicksichtigen zu
kdnnen, da nur wenige Verteilnetzbetreiber jeweils hdchst unterschiedlich von Redispatch betroffen sind. Eine
Identifizierung als Kostentreiber im Effizienzvergleich erscheint somit ausgeschlossen, obwohl die Belastungen fiir einige
Netzbetreiber erheblich sind. Dies lasst sich beispielhaft an den prognostizierten Redispatchkosten fiir das Jahr 2024
veranschaulichen, wonach nur wenige (iberhaupt von Redispatch betroffen sind, dafiir aber teilweise im zweistelligen
Millionenbereich.

Ferner vertritt die BNetzA die Annahme, dass eine Nichteinbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzvergleich
Potential zur Verzerrung des Effizienzvergleichs hat, wenn gleichzeitig Kosten von MaRnahmen zur Vermeidung von
Redispatch (insb. Netzausbaukosten) als Aufwandsparameter eingehen. Dieser einfache Zusammenhang bzw. dieser
vereinfachten Schlussfolgerung der BNetzA wird hiermit ausdriicklich widersprochen.

Redispatch und Netzausbau substituieren sich nicht im bisherigen Betrachtungszeitraum. Dadurch, dass die
Durchfiihrung von Redispatch-MalRnahmen teurer ist als Netzausbau, werden Netzbetreiber, die Redispatch
durchfiihren missen, aufgrund der dann hoheren Kosten im Effizienzvergleich benachteiligt. Zusétzlich ergibt sich durch
den enormen Hochlauf an EE-Anschliissen nicht die Mdglichkeit einer zeitgleichen Substitution zwischen der Abregelung
installierter dezentraler Erzeugungsanlagen und dem Netzausbau. Vielmehr befinden sich die oben aufgefiihrten E.ON-
VNBs vor der ,Welle" und somit noch nicht im eingeschwungenen Zustand, welcher fir die Substitutionsannahme der
BNetzA aber erreicht sein muss. Hinzu kommt, dass die Redispatchkosten aufgrund ihres Charakters einer
Entschadigung im Jahr ihrer Entstehung voll zu beriicksichtigen sind, wahrend sich die Abschreibungen auf den
Netzausbau auf Jahre verteilen.

Daher lberzeugt es nicht, wenn der BNetzA im Rahmen ihrer abschlieRenden Wertung im Entwurf zur RAMEN-
Festlegung ausfiihrt, eine fortgesetzte Behandlung von Redispatchkosten ,wie KAne," benachteilige Netzbetreiber, die
in volkswirtschaftlich sinnvollerweise Kosten fiir den Netzausbau und die Netzoptimierung einsetzen.

Die Netzbetreiber sind nach §§ 11 EnWG, 12 EEG kraft Gesetzes verpflichtet, ihre Netze bedarfsgerecht auszubauen
und zu optimieren. Der implizite Vorhalt, einzelne Netzbetreiber kdmen dieser gesetzlichen Verpflichtung
moglicherweise nicht in der gebotenen Weise nach, weil nach der derzeit geltenden Rechtslage Redispatchkosten wie
KAnew behandelt werden, entbehrt einer belastbaren Grundlage. Konkrete Anhaltspunkte, die den Vorhalt stiitzen
kénnten, werden nicht genannt. Allein die theoretische Moglichkeit, dass solche Effekte unter Umstanden bestehen, ist
keine Rechtfertigung, Redispatchkosten gerade deshalb in den Effizienzvergleich einzubeziehen, um Nachteile fir die
den Netzausbau forcierenden Netzbetreiber zu verhindern. Das Gegenteil ist der Fall. Die vom Redispatch betroffenen
Netzbetreiber sind jetzt schon in erheblichem MaRe durch ihre MaRnahmen zum Netzausbau belastet, die erhebliche
Finanzmittel beanspruchen. Insoweit droht durch die Einbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzvergleich eine
zusatzliche Belastung derselben Unternehmen, die jetzt schon die Hauptlast der Energiewende zu tragen haben. Eine
sachliche Rechtfertigung hierfiir ist nicht ersichtlich.

Zusatzlich muss erwédhnt werden, dass Netzausbau und Redispatch ohnehin schon allein aus dem Grund keine Substitute
sind, weil sie jeweils ergdnzende MaRBnahmen zur Sicherstellung der Netzstabilitdt und Versorgungssicherheit im
Stromnetz darstellen. Beide Ansétze verfolgen unterschiedliche Ziele und haben spezifische Anwendungsbereiche, die
sie voneinander unterscheiden.

Der Netzausbau zielt darauf ab, die physische Infrastruktur des Stromnetzes zu erweitern und zu modernisieren. Dies
umfasst den Bau neuer Leitungen, Umspannwerke und anderer Netzkomponenten, um die Kapazitdt und Zuverlassigkeit
des Netzes zu erhdhen. Der Netzausbau ist eine langfristige Manahme, die darauf abzielt, strukturelle Engpésse zu
beseitigen und die Integration erneuerbarer Energien zu erleichtern. Im Gegensatz dazu sind Redispatch-MaRnahmen
kurzfristige Eingriffe in den Netzbetrieb, die darauf abzielen, temporére Netzengpésse zu beheben und die Netzstabilitat
zu gewdhrleisten. Dabei werden Kraftwerke angewiesen, ihre Einspeisung zu erhéhen oder zu reduzieren, um das
Gleichgewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch aufrechtzuerhalten. Redispatch ist somit eine operative MalRnahme,
die auf kurzfristige Netzsituationen reagiert.

Ein weiterer Unterschied liegt, wie oben schon angedeutet, in der zeitlichen Dimension der beiden MaRnahmen. Der
Netzausbau erfordert umfangreiche Planungs- und Genehmigungsverfahren sowie erhebliche Investitionen. Die
Umsetzung von Netzausbauprojekten kann mehrere Jahre in Anspruch nehmen, bevor die zusatzlichen Kapazitaten zur
Verfligung stehen, um dem enormen Hochlauf bei der Integration von EE-Anlagen entgegenzutreten. Redispatch-
MaRnahmen hingegen kdnnen kurzfristig und flexibel durchgefiihrt werden, um auf aktuelle Netzsituationen zu
reagieren. Sie bieten eine sofortige Losung fir temporédre Engpésse, die aktuell aufgrund des systembedingten
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nachlaufenden Netzausbaus in der Kurzfristigkeit die einzige L6sung darstellen und nicht auf Versdumnisse durch den
Verteilnetzbetreiber zurlickzufiihren sind.

Die systemischen Auswirkungen der beiden MalRnahmen sind ebenfalls unterschiedlich. Der Netzausbau trégt zur
langfristigen Stabilitdt und Flexibilitdt des Stromnetzes bei, indem er die Kapazitdt erhdht und die Integration
erneuerbarer Energien erleichtert. Er schafft die strukturellen Voraussetzungen fiir eine nachhaltige und zuverlassige
Energieversorgung. Redispatch-Mafinahmen hingegen sind notwendig, um kurzfristige Ungleichgewichte im Netz
auszugleichen und die Netzstabilitdt zu gewaéhrleisten so lange eine Synchronitdt zwischen Netzanschluss und
Netzausbau ausgeschlossen ist. Klar ist aber auch, dass Redispatchmalinahmen keine dauerhafte Lésung fiir strukturelle
Engpésse sind und kdnnen die Notwendigkeit fiir wesentlich langfristigen Netzausbau nicht ersetzen.

Zusammenfassend ldsst sich sagen, dass Netzausbau und Redispatch keine Substitute sind, sondern sich gegenseitig
ergdnzen. Wahrend der Netzausbau langfristige strukturelle Verbesserungen im Stromnetz ermdglicht und
perspektivisch sicherlich die Lsung ist, sind Redispatch-MalRnahmen kurzfristige operative Eingriffe zur Sicherstellung
der Netzstabilitat im aktuell vorherrschenden System. Beide Ansétze sind somit notwendig, um eine zuverlédssige und
nachhaltige Energieversorgung zu gewahrleisten und die Herausforderungen der Energiewende zum jetzigen Zeitpunkt
zu meistern.

Wirtschaftliche Betroffenheit bei Redispatchkosten im Benchmark

Innerhalb der E.ON-VNBs herrscht eine starke Betroffenheit. Erste Analysen zeigen, dass aber insbesondere vier unserer
Unternehmen (Avacon, Bayernwerk, E.DIS, SHNG) besonders stark negativ von einem Einbezug der Redispatchkosten
im Benchmark betroffen wéren.

Auf Basis aktueller Daten ist davon auszugehen, dass bei diesen Unternehmen in der 5. Regulierungsperiode bis zu 100
% der im Effizienzbenchmark potenziell zu beriicksichtigenden Redispatchkosten fehlerhaft als ineffiziente Kosten
identifiziert werden konnten. Dies entspricht fiir die genannten vier Unternehmen bereits im Jahr 2025 einem
prognostizierten Wert von ca. 300 Mio. €. Legt man die aktuell belastbarste Prognose zu Grunde (Redispatchplankosten
gemal Erlésobergrenzenmeldung 2025), gehen die vier Unternehmen aktuell von ca. 300 Mio. € aus. Fir die vier
Unternehmen wiirden sich entsprechend des Ineffizienzabbaupfades eine Ergebnisbelastung von insgesamt 900 Mio. €
Uber die 5. Regulierungsperiode in Summe bei einem Abbaupfad liber 5 Jahre ergeben. Vergleicht man diese
Ergebnisbelastung mit der den vier Gesellschaften zugestandenen und genehmigten kalkulatorischen
Eigenkapitalverzinsung fiir die 4. Regulierungsperiode in Summe von 220 Mio. € und unterstellt man, dass diese, wie
auch die Redispatchkosten, im Basisjahr 2026 zur Anwendung kommen, zeigt sich, dass die Erldsobergrenzenreduktion
durch als ineffizient klassifizierten Redispatchkosten in den letzten beiden Jahren die zugestandene Verzinsung deutlich
libersteigen. Uber die gesamte Regulierungsperiode diirften die Netzbetreiber nach unserer Modellrechnung daher
durch ineffiziente Redispatchkosten weniger als ein Fiinftel der eigentlich garantierten Eigenkapitalverzinsung erlésen,
was die folgende Grafik anschaulich belegt

Zugestandene Eigenkapialverzinsung abzgl. Redispatchrisiko 5. RegP in m€
160 100 40

Genehmigter EK-Zins

zusitzlicher Abbau Ineffizienz durch Redispatcheinbezug

-80
2029 2030 2031 2032 2033

Aufgrund kiinftig weiter steigender Redispatchkosten ist sogar davon auszugehen, dass sich diese Effekte im Basisjahr
2026 bzw. im Basisjahr der 6. Regulierungsperiode weiter verscharfen werden.
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Der Abbau ineffizienter Kosten in einer solchen GréfRenordnung ist bei gleichzeitiger Erwartung eines enormen
Netzausbaus nicht mdglich bzw. wére nur mit enormem Druck auf die Personalkosten in kleinen Teilen kompensierbar.
Vielmehr wére das Ergebnis eine massive Senkung der Attraktivitat von Energiewende bedingtem Netzausbau.

Eine Analyse der Ergebnisbelastung auf Basis des Benchmarksystems und der Redispatchkosten der 4. RP greift hierbei
zu kurz, da aufgrund der Uberdurchschnittlichen Energiewendebetroffenheit auch von tberdurchschnittlichen
Kostenentwicklungen in den vier Unternehmen auszugehen ist. Zudem diskutiert die BNetzA Uber potenzielle
Anderungen des Benchmarksystems (vgl. Expertenworkshop). Daher kann wie oben beschrieben, nicht ausgeschlossen
werden, dass 100% der Redispatchkosten im Benchmark als ineffiziente Kosten identifiziert werden kdnnten.

Die E.ON- VNBs sind entsprechend der EE-Kosten-Umverteilung stark von der Energiewende betroffen. Eine
Beriicksichtigung der Redispatchkosten im Effizienzvergleich wiirde bei diesen Unternehmen jedoch zu einem
geringeren Effizienzwert fiihren. Dadurch werden ihnen Investitionsmittel entzogen, die sie fiir den weiteren Netzausbau
und die Umsetzung der Energiewende benétigen. Eine Berlicksichtigung der Redispatchkosten im Effizienzvergleich
wiirde folglich diejenigen Netzbetreiber am hartesten treffen, die am stérksten von der Energiewende betroffen sind,
und so deren Umsetzung geféhrden, wenn nicht sogar im aktuell gesteckten zeitlichen Rahmen sogar verhindert.

Keine unangemessene Verzerrung des Benchmarks bei Ansatz von Redispatchkosten als KA,g,

Die Anforderungen an den Effizienzvergleich werden durch § 21a Abs. 1 EnWG bestimmt: , Die Effizienzvorgaben sollen
so gestaltet und lber die Regulierungsperiode verteilt sein, dass der betroffene Netzbetreiber die Vorgaben unter Nutzung
der ihm méglichen und zumutbaren Mafinahmen erreichen und iibertreffen kann. Sie sollen objektive strukturelle
Unterschiede beriicksichtigen und sich nur auf den beeinflussbaren Kostenanteil beziehen. Die Methode zur Ermittlung von
Effizienzvorgaben muss so gestaltet sein, dass eine geringfiigige Anderung einzelner Parameter der zugrunde gelegten
Methode nicht zu einer, insbesondere im Vergleich zur Bedeutung, iiberproportionalen Anderung der Vorgaben fiihrt."

Im Sinne dieser Anforderungen sollen die Parameter nicht durch Entscheidungen des Netzbetreibers bestimmbar sein.
Eine geeignete und vergleichbare Kostentreiberanalyse ist zwingende Voraussetzung fiir die Festlegung von Aufwands-
und Vergleichsparametern fiir das Modell fiir die Ermittlung von Effizienzwerten.

Zwar steigen durch die Einbindung neuer EE-Anlagen Parameter wie die installierte Leistung. Allerdings kénnen die
hierfur Gbergangsweise und im Basisjahr in ihrer Hohe vollig zufallig anfallenden Redispatchkosten (Einfluss von Wetter,
Ausbau angeschlossener Netze anderer Netzbetreiber) nicht als Ersatz fiir fehlende Investitionen angesehen werden.
Diese eingeschrénkte Auslegung greift eindeutig zu kurz. Es fallen sofort operative Kosten fiir den aufnehmenden
Netzbetreiber an. Dies betrifft schon die Einbindungskosten, z.B. die oft mehrfach durchzufiihrende Prifung der
Anschlussbegehren inklusive der Netzberechnungen und Systemintegration, sowie ab Beginn des Netzanschlusses
anfallenden laufenden Betriebskosten wie z.B. Abrechnungen, Umsetzung gesetzlicher Verpflichtungen fallen sofort. Im
Gegensatz zu den Kapitalkosten werden diese auch nicht liber eine 40-jdhrige Nutzungsdauer umgelegt, sondern fallen
sofort ins Gewicht.

In einem nicht eingeschwungenen Zustand wie dem aktuell enormen Hochlauf der Energiewende sind die betroffenen
Verteilnetze, im Grunde hauptséachlich die EON- VNBs, daher bereits benachteiligt.

Wenn nun bei den ca. 6 massiv betroffenen Verteilnetzbetreibern auch noch die Redispatchkosten in den
Effizienzvergleich eingehen wiirden, wiirde sich dieser nachteilige Effekt bei uns noch deutlich verstarken und kénnte
nicht mehr ausgeglichen werden — ein unkalkulierbares Risiko fiir gerade unsere Energiewende-Netze. Einzig eine
Herausnahme dieser Kosten aus dem Benchmark — zumindest fiir den aus dem Netzausbauplan ersichtlichen Hochlauf
der 5. und 6. Regulierungsperiode — wird der stark unterschiedlichen Betroffenheit der Netzbetreiber gerecht.

Ebenso wenig ist es diesen Unternehmen mdglich, die Dauer oder Intensitdt der Redispatch-MaRnahmen und damit
unterstellt festgestellte Ineffizienzen in der Regulierungsperiode abzubauen. Allerdings schreibt § 21a Abs. 1 Satz 5
EnWG vor, dass der Netzbetreiber die Effizienzvorgaben durch ihm mégliche und zumutbare MalRnahmen erreichen und
Ubertreffen kann. Diese Regelung stellt ungeachtet ihres Charakters als Sollvorschrift den Kern der Anreizregulierung
und daher eine gesetzliche Verpflichtung dar, die die BNetzA zu beachten hat. § 21a EnWG dient ausweislich der
amtlichen Begriindung einer Beschreibung der wesentlichen Elemente, die die Anreizregulierung ausmachen. Damit will
der Gesetzgeber erklartermalen den verfassungsrechtlichen Vorgaben genligen. Das wird aber nur dann erreicht, wenn
die BNetzA bei Erlass ihrer Festlegungen an die wesentlichen Elemente tatsédchlich gebunden ist bzw. jedenfalls eine
Abweichung einer besonderen Begriindung im Einzelfall bedarf.
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Der gesetzlich dokumentierte Auftrag, dass Effizienzvorgaben erreichbar und Ubertreffbar sein miissen, steht einer
Einbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzvergleich entgegen. Selbst wenn man némlich davon ausgehen
wollte, dass die Hohe Redispatchkosten in Teilen endogen sind, sind sie dies wie schon weiter oben ausgefiihrt allenfalls
unter Berticksichtigung langfristiger Zyklen. Damit sind die Ineffizienzen in Form von unnétigen Redispatchkosten, die
unterstellt aufgrund eines endogenen Umstands veranlasst sind, nicht innerhalb der kommenden 5. und der 6.
Regulierungsperiode abbaubar. Die gesetzliche Vorgabe des § 21a Abs. 1 Satz 5 EnWG macht daher eine ldngere
Ubergangsfrist erforderlich. Um eine Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit der Effizienzvorgaben zu erméglichen, ist es
auch hieraus wieder geboten, jedenfalls fiir die 5. und 6. Regulierungsperiode die Kosten wie bisher als dauerhaft nicht
beeinflussbar zu behandeln

Dartiiber hinaus liberzeugt der Verweis auf die Einbeziehung der investiven Netzausbaukosten in den Effizienzvergleich
auch aus einem weiteren Grund nicht. An die Netze ausnahmslos aller Verteilernetzbetreiber sind auf den
unterschiedlichen Netzebenen dezentrale Erzeugungsanlagen, insbesondere EE-Anlagen angeschlossen; zudem missen
sehr viele Verteilernetzbetreiber ihr Netz ausbauen, um der zunehmenden dezentralen Energieeinspeisung angemessen
zu begegnen. Die Betroffenheit der diversen Verteilernetzbetreiber fallt zwar strukturbedingt hochst unterschiedlich aus.
Da aber dem Grunde nach sehr viele Verteilernetzbetreiber betroffen sind, ist es moglich, eine Korrelation zwischen
Aufwand und Versorgungsaufgabe, diese ndher bestimmt durch die einzelnen Vergleichsparameter, herzustellen.

Daran fehlt es allerdings mit Blick auf die Redispatchkosten, die von vornherein nur bei sehr wenigen
Verteilernetzbetreibern anfallen. Ceteris paribus profitieren die Unternehmen, die ihre Versorgungsaufgabe der
Einbindung dezentraler Erzeugungsanlagen ohne Redispatch oder nur mit sehr wenigen MalRnahmen erledigen kénnen,
davon, dass bei ihnen ein entsprechender Aufwand nicht oder nur in sehr geringem MaRe anfallt. Anders als bei den
investiven MaRBnahmen lasst sich mit Blick auf die Redispatchkosten die erforderliche Korrelation zwischen Aufwand
und Versorgungsaufgabe nicht herstellen.

Anders ausgedriickt ist ein signifikanter Vergleichsparameter, der die besondere Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber
mit hohem Redispatch-Aufwand beschreibt, nicht ersichtlich (vgl. zu diesem Erfordernis BGH, Beschluss vom
12.06.2018, Az. EnVR 53/16 - Stadtwerke Essen AG). Insbesondere erweist sich der Vergleichsparameter ,Anzahl von
dezentralen Erzeugungsanlagen” als unzureichend, wenn alle in den Effizienzvergleich einbezogenen Netzbetreiber mehr
oder weniger viele dezentrale Erzeugungsanlagen eingebunden haben, zugleich aber nur ein kleiner Bruchteil von lhnen
nennenswerte Redispatchkosten hat.

Wir vermdgen daher nicht zu erkennen, wie ein Effizienzvergleich einer systemischen Benachteiligung von Unternehmen
mit Redispatchkosten in einer nennenswerten Héhe entgegenwirken kdnnte. Eine solche systemische Benachteiligung
wiére genauso unzuldssig wie umgekehrt eine systemische Bevorzugung einzelner Unternehmen mit besonderen
Netzstrukturen (vgl. dazu BGH, Beschluss vom 26.09.2023, Az. EnVR 37/21, Rn. 20ff.).

Unbeschadet dessen wire es unzuldssig, eine Einbeziehung von Redispatchkosten in den Effizienzvergleich in einer
Weise vorzunehmen, dass alle vom Redispatch betroffenen Netzbetreiber mit Nachteilen beim Effizienzvergleich zu
rechnen haben. § 21a Abs. 1 Satz 6 EnWG schreibt vor, dass der Effizienzvergleich objektive strukturelle Unterschiede
der Netzbetreiber beriicksichtigen muss (zum zwingenden Charakter der Sollvorschrift siehe oben). Damit muss der
Effizienzvergleich dem Umstand Rechnung tragen, dass die Ubergrofle Mehrzahl der Netzbetreiber aufgrund ihrer
Netzstruktur keinen oder lediglich einen geringen Redispatch-Aufwand hat. Anders ausgedriickt miissten Unternehmen
identifiziert werden, bei denen der Mehraufwand durch die Redispatchkosten erheblich ist, aber sich der Effizienzwert
unter sonst gleichen Bedingungen gleichwohl nicht verschlechtert. Anderenfalls wiirde die gesamte Gruppe der
wenigen, in besonderer Weise durch den EE-Ausbau belasteten Unternehmen gegeniiber der Mehrzahl der
Netzbetreiber, entweder gar keine oder nur einen vernachldssigbaren Redispatch Aufwand haben, in unzuldssiger Weise
pénalisiert.

Zugestandenermallen wird hier ein Problem angesprochen, das auf den ersten Blick nicht die Grundsatzfrage der
RAMEN- Festlegung betrifft, ob Giberhaupt eine Einbeziehung der Redispatchkosten in den Effizienzvergleich méglich
ist, sondern scheinbar die nachgelagerte Frage, wie eine solche Einbeziehung auszugestalten ist. Angesichts des hohen
Anteils exogener Einwirkungen auf die Hohe der Redispatchkosten, die auch die BNetzA nicht in Abrede stellt, ist von
vornerein nicht ersichtlich, wie ohne Vermeidung evidenter Zufallsergebnisse der Redispatch-Aufwand sachgerecht im
Effizienzvergleich abgebildet werden sollte. Wie ausgefiihrt kommt eine allgemein effizienzsenkende Einordnung nicht
in Betracht. Wenn aber auch die mit Blick auf die Redispatchkosten in besonderer Weise effizienten Netzbetreiber nicht
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in sachgerechter Weise identifiziert werden kdnnen, ist eine Berlicksichtigung im Effizienzvergleich von vornherein
unzuldssig.

Einer Berlicksichtigung der Redispatchkosten im Effizienzvergleich steht weiterhin das Argument einer
Ungleichbehandlung gegeniiber den UNBs entgegen.

Diese Ungleichbehandlung ist nicht mit den unterschiedlichen Aufgaben von Ubertragungs- und Verteilernetzbetreibern
zu rechtfertigen. Die Redispatchkosten auf der Verteilerebene fallen vor allem im Hochspannungsnetz an. Insoweit zeigt
aber bereits die Legaldefinition des Begriffs Ubertragung in § 3 Nr. 32 EnWG, die sich ausdriicklich auf die Héchst- und
die Hochspannungsebene bezieht, dass ein wesentlicher Unterschied in den Aufgaben der Ubertragungs- und
Verteilernetzbetreiber jedenfalls nicht besteht, soweit die Redispatch-MaRnahmen in Rede stehen. Redispatchkosten
entstehen gleichermallen in der Hochst- und in der Hochspannungsebene vor allem deshalb, weil in den betroffenen
Gebieten nicht ausreichend Last verfligbar ist, um den vor Ort erzeugten EE-Strom zu verbrauchen. Er ist damit
Uberregional abzutransportieren. Wenn und soweit das nicht moglich ist, fallen Redispatchkosten an, unabhéngig davon,
ob es sich um MaRnahmen in der Héchst- oder der Hochspannungsebene handelt. Ein substantieller Unterschied in der
Transportaufgabe besteht also gerade mit Blick auf die Ursachen des Redispatches im Vergleich zwischen den Hochst-
und Hochspannungsnetzbetreibern nicht. Damit fehlt es an einem sachlichen Grund fiir eine Ungleichbehandlung.

Schlussfolgerung: Behandlung von Redispatchkosten als KAnEu sachlich geboten, ein Einbezug in den Benchmark ist
fiir die EON- VNBs fachlich und rechtlich nicht hinnehmbar

Unter Berlicksichtigung der energiepolitischen EE-Ausbauziele und dem damit einhergehenden
Transformationsprozess der origindren Verteilernetzfunktion, der regional stark unterschiedlich ausfillt, diirfen die
Kosten aus Redispatch nicht in den Effizienzbenchmark einbezogen werden.

e Die Rahmenbedingungen und Anforderungen an die Energieversorgung haben sich seit 2021 deutlich
verdndert, was unter anderem auch zu mehrfachen Verscharfungen der energiepolitischen Klimaziele gefiihrt
hat. Die daraus resultierende Dynamik beim Zubau von EE-Erzeugungsanlagen — insbesondere auch auRerhalb
der Forderung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) bzw. in der Direktvermarktung - hat massiv
zugenommen und wird zukinftig weiter an Fahrt aufnehmen.

o Das neue EEG 2023 als Teil des ,Osterpakets” verlangt im Jahr 2030 einen Strommix von verbrauchter
Elektrizitdt mit einem Anteil erneuerbarer Energien von mindestens 80 %.

Ausbau der Leistung von Solar und Wind an Land

In Megawatt (MwW)
- Solar

[ wind
® Summe

212.000
115.955

85.962

330.000

2016 2021 2026 2030
BJ 3.RP Bl 4.RP BJ 5.RP

Quelle: EE-Statistik MaStR - November 2023 (Stand 19.12.2023).xlsx (bundesnetzagentur.de); eigene Darstellung

e  Gegenliber den Zielen zum Zeitpunkt der damaligen ARegV-Novelle 2021 entspricht dies nochmals:
o fast einer Verdoppelung der erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch (sogar einer
Verfunffachung bis 2045) sowie
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o einer Verdreifachung der Ausbaugeschwindigkeit?.

e  Mit dieser Entwicklung ist unausweichlich eine kleine Gruppe ohnehin schon besonders von der Energiewende
betroffenen Verteilnetzbetreiber betroffen, die seit Jahren alles tun, um unter den gegebenen Voraussetzungen
alle EE-Erzeugungsanlagen zu integrieren. Diese Gruppe ist im Vergleich zur Gesamtheit der VNB einer explizit
zu beriicksichtigen Sonderbetroffenheit ausgeliefert, was ohne jeden Zweifel maR3geblich in der regulatorischen
Bewertung anzuerkennen ist. Ungleiche Sachverhalte einzelner massiv betroffener VNB sind insbesondere im
Regulierungsrecht durch differenzierte Behandlung Rechnung zu tragen, da regulierte Unternehmen keine
Chance haben, sich einer spezifischen Ungleichbehandlung durch die (unmdgliche) Verlagerung ihres
Netzgeschéfts zu entziehen. Die massiv von RD betroffenen VNB haben daher einen justitiablen
Rechtsanspruch auf differenzierte Betrachtung im Verhéltnis zum Gros der nicht oder nur wenig betroffenen
VNB, derim Zweifel durch die Gerichte zu kléren ist und fiir den im Hinblick auf die massive Ungleichbehandlung
flir Regulierungsermessen kein Platz sein diirfte.

e Verteilnetzbetreiber mit nachgelagerten Netzbetreibern sind besonders betroffen, da der Zubau von EE-
Anlagen, die oft urséchlich fiir eine RedispatchmaRnahme sind, erst mit der Fertigstellung der EE-Anlagen
auftritt. In diesen Fallen gibt es keinen zeitlichen Versatz zwischen der Errichtung der EE-Anlagen und dem
Netzausbau, da der Netzbetreiber keine Kenntnis von der Errichtung der EE-Anlage hat und somit unmittelbar
die resultierende Riickspeisung abfiihren bzw. RedispatchmalRnahmen fahren muss.

Auch die BNetzA darf diese fortgesetzte und dynamische Anpassung der politischen Vorgaben und deren tatsachliche
Wirkung fiir das Stromnetz in Deutschland nicht ignorieren.

Die Einordung der Kosten aus Redispatch als schwankende, aber grundsitzlich beeinflussbare Kostenanteile
widerspricht den tatsdchlichen Verhiltnissen zwischen Einbindung von erneuerbaren Energien und der
Aufnahmefihigkeit auf der Verteilnetzebene.

e Schon in der Branchenbefragung fiir die Verordnungsanderung § 32 Abs. 2 ARegV im Jahr 2018/19 haben die
Verteilernetzbetreiber mehrfach darauf hingewiesen, dass sie keinen Einfluss auf die Redispatchma3nahmen
haben, da es zu einem zeitlichen Versatz zwischen Errichtung von EE-Anlage und Netzausbau kommt.

e Eine etwaige Beriicksichtigung von Redispatchkosten im Effizienzbenchmark belastet aufgrund potenziell
groBer wirtschaftlicher Risiken insbesondere Verteilnetzbetreiber, die das Riickgrat der Energiewende bilden
vollig auBer Verhiltnis, und ist schon deshalb nicht rechtfertigbar, und steht damit den im novellierten ENWG
enthaltenen Zielen des § 1 entgegen.

o Neben dem genannten ,,Osterpaket” sind auch die aktuellen Diskussionspunkte zur Integration von flexiblen
Lasten, die durch die Elektrifizierung des Mobilitdts- und Warmesektors zunehmend verfiigbar sind und
zusitzlich Einfluss auf das Redispatch haben, zu nennen.

e  Obwohl laut dem Netzausbaubeschleunigungsgesetz (NABEG) das Redispatch 2.0 zum 1. Oktober 2021
umzusetzen war, sind die dafiir bendtigten Prozesse aufgrund ihrer Komplexitét bis heute nicht vollsténdig in
der Branche etabliert (Stichwort ,BDEW-Ubergangslésung®).

o  Durch potenzielle Risiken fiir die Systembilanz war es bisher nicht maglich, den avisierten Regelbetrieb auf
Ebene der Verteilernetze final einzufiihren.

e  Mit Er6ffnung des Festlegungsverfahrens vom 7. September 2023 zur ,Weiterentwicklung des Redispatch
2.0" (BK6-23-241) soll den Problemen bei der Umsetzung des bilanziellen Ausgleichs Rechnung getragen und
sollen die bisher festgelegten Redispatchprozesse noch einmal nachjustiert werden.

Forderung:

Die Behandlung von Redispatchkosten als KAnEu — oder wie KAnEu - ist zumindest iibergangsweise fiir die 5. und 6.
Regulierungsperiode zwingend beizubehalten. Anderenfalls wiirden fast ausschlieBlich die E.ON- VNBs dadurch
ponalisiert werden.

2 Agora Energiewende, Die Energiewende in Deutschland: Stand der Dinge 2022;
Link: A-EW_283 JAW?2022_WEB.pdf (agora-energiewende.de).
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Kosten aus der marktgestiitzten Beschaffung fiir Blindleistung

Mit der Festlegung VoKaBl (BK8-24-006-A bis BK8-24-010-A) hat die BNetzA die Kosten fiir ,Dienstleistungen zur
Spannungsregelung” (Blindleistung) als volatile Kosten fiir die 4. Regulierungsperiode anerkannt. Bisher ist es nicht
erkennbar, wie die BNetzA die Anerkennung dieser Kosten in der 5. Regulierungsperiode gewahrleisten wird.

GemalR dem Beschluss zum Festlegungsverfahren zur marktgestiitzten Beschaffung von Blindleistung der
Beschlusskammer 6 vom 25. Juni 2024 (BK6-23-072) wird die Pilotphase zur Ausschreibung von Blindleistung im Juni
2025 beginnen und bis zu 24 Monate andauern. Durch die sukzessive Umsetzung der marktgestitzten Beschaffung und
die notwendigen Vorlauffristen, findet der Hochlauf der Kosten erst in den Folgejahren (deutlich Giber 2026 hinaus) statt.

Bis zum Abschluss des Kostenhochlaufs und bis zum Zeitpunkt, zu dem genligende Erfahrungen am Markt vorliegen,
sind die den Netzbetreibern aus dem regulierten Beschaffungsverfahren entstehenden Kosten aus Sicht der EON-
Netzbetreiber vollstdndig anzuerkennen und als Kostenanteil, der nicht dem Effizienzvergleich unterliegt (KAnEu),
einzustufen. Sofern erforderlich kann der Aspekt des Einbezugs in den Kostenvergleich danach einer erneuten
Evaluierung unterzogen werden. Die Einstufung als KAnEu begriindet sich wie folgt:

a. Exogenitat
Die fiir einen sicheren Netzbetrieb und ein stabiles Spannungsniveau zu beschaffenden Blindleistungsmengen
als auch deren Preise sind exogen geprégt. Der Blindleistungsbedarf eines Netzbetreibers wird maRgeblich
durch die Einspeiser- und Kundenstruktur (inkl. nachgelagerte Netzbetreiber) sowie deren jeweiliges
Entnahme- und Einspeiseverhalten beeinflusst. Die Preise fiir die Blindleistungsvorhaltung und die Blindarbeit
werden bei marktgestltzten Beschaffungsverfahren durch die Anbieter am Markt bestimmt.

b. Fehlende Gleichartigkeit
Des Weiteren ist die Festlegung der BK6 einzig von Netzbetreiber mit einer Hochspannungsebene anzuwenden.
Da diese je nach Einspeise- und Kundenstruktur und deren Entwicklung héchst unterschiedlich betroffen sind,
fihrt dies aufgrund der fehlenden Gleichartigkeit zu Verzerrungen im Effizienzvergleich.

c. Volatilitat
Die Kosten aus der marktgestiitzten Beschaffung von Blindleistung fiir einen sicheren Netzbetrieb und ein
stabiles Spannungsniveau sind dariiber hinaus in erheblichem Umfang volatil. Dies liegt insbesondere an
deutlichen Schwankungen bei Einspeise- und Entnahmemengen, dem Zubau von Erzeugungsanlagen und dem
regionalen Charakter von Blindleistung. Hieraus leiten sich regional und jahrlich unterschiedliche Bedarfe ab,
die bei der marktgestlitzten Beschaffung zu volatilen Preisen fiihren. Dieser Effekt wird dartiber hinaus durch
Schwankungen am Energiemarkt verstarkt.

Methanschlupf im Gasbereich

Am 04.08.2024 ist die EU-Verordnung lber die Verringerung der Methanemissionen im Energiesektor in Kraft getreten.
Ziel der Verordnung ist es, die vermeidbare Freisetzung von Methan in die Atmosphére zu stoppen und Methanlecks der
Energiewirtschaft zu minimieren. Ab Inkrafttreten gelten fir alle Gasnetzbetreiber zusétzliche Vorgaben zur
Uberwachung und Berichterstattung, zu kiirzeren Zeitvorgaben fiir die Leckerkennung und -reparatur, zu sensibleren
Messverfahren und zur Begrenzung von Ausblasen und Abfackeln. Diese fiihren zu signifikanten Mehrkosten,
insbesondere fiir Personal/Dienstleistungen bei den Gasnetzbetreibern. Aufgrund der mehrjahrigen Priifintervalle wird
sich das Kostenniveau erst nach einer mehrjahrigen Ubergangsphase von mindestens 3 Jahren -bis die neuen
Regelungen erstmals vollstdndig umgesetzt sind - wieder auf einem eingeschwungenen Zustand stabilisieren. Alle
Gasnetzbetreiber sind betroffen, jedoch je nach Netzstruktur (Leitungsmaterial, Anzahl Stationen, Alter der Netze)
unterschiedlich stark.

Im Artikel 3 der Methanemissions-VO ist geregelt, dass Kosten zur Einhaltung der daraus entstehenden Verpflichtungen
der Netzbetreiber -soweit diese den Kosten eines effizienten Netzbetreibers entsprechen- zu berlcksichtigen sind. Auch
im nationalen Regulierungsrahmen wird in § 21 Abs. 2 EnWG geregelt, dass Kosten neuer gesetzlicher oder behordlich
angeordneter Aufgaben der Netzbetreiber bei der Bildung von Netzentgelten Berlicksichtigung finden sollen.

Mit der Umsetzung einhergehende Kostenaufwiichse konnten im Basisjahr 2020 nicht enthalten sein und fihren seit
Beginn der Umsetzungsphase zu wirtschaftlichen Belastungen bei Netzbetreibern. Auch das fiir Gas relevante Basisjahr
2025 ist aufgrund der mehrjahrigen Umsetzungsphase nicht repréasentativ fiir die Kostensituation der Netzbetreiber in
der 5. Regulierungsperiode. Entsprechend wird in der Regulierung eine tempordre Uberbriickung fiir die fehlende
Berticksichtigung in der Erlésobergrenze fiir die 4. und 5. Regulierungsperiode benétigt.
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Gemessen an den im Rahmen des NEST-Prozesses von der BNetzA definierten KAnEu-Kriterien der fehlenden
Gleichartigkeit, Exogenitéat und Volatilitat erfiillen die Kosten zur Umsetzung der Methanesmissions-VO alle Kriterien.

a. Exogenitit:
Die Entstehung der Kosten wird somit mal3geblich durch die gesetzlichen Vorgaben determiniert, so dass
Netzbetreiber keinen Beitrag zur grundsétzlichen Entstehung der Kosten leisten konnen.

b. Fehlende Gleichartigkeit:
Netzbetreiber sind je nach Leitungsmaterial, Anzahl betroffener Stationen, Altersstruktur der Netze
unterschiedlich stark betroffen.

c. Volatilitat:

Aufgrund der Umsetzungsphase ist zu erwarten, dass sich die Kosten im jeweiligen Kalenderjahr vom
vorhergehenden Kalenderjahr unterscheiden. Die Kosten fiir Methanemissionen in Gasnetzen hingen von
verschiedenen Faktoren ab, wie z.B. Leckagen, Wetterbedingungen und Wartungsarbeiten. Netzbetreiber
bendtigen neue Technologien und zuséatzliche Ressourcen, um Methanemissionen zu liberwachen und zu
reduzieren. Diese Kosten konnen stark schwanken, da sie von der Verfiigbarkeit neuer Technologien und
Dienstleistungen abhangen. Eine Abbildung dieser Kosten in den OPEX wire kontraproduktiv, da sie
Netzbetreiber dazu verleiten kdnnte, Dienstleistungen zu héheren Preisen im Basisjahr 2025 zu beschaffen.

Bildung von Riickstellungen fiir die Stilllegung von Gasversorgungsnetzen im Zuge der Gasnetztransformation diirfen
keinem Effizienzdruck unterliegen

Es ist positiv hervorzuheben, dass die Notwendigkeit erkannt wird, dass Netzbetreiber im Zuge der
Gasnetztransformation Riickstellungen fiir nicht vermeidbare Kosten fiir Stilllegungen von Gasversorgungsnetzen
bilden missen. Wichtig ist, dass der Umfang der zu berlicksichtigenden Stilllegungskosten hierbei die
Rickstellungsbildung fir Stilllegungen und gesetzlich oder einzelvertraglich bindenden Riickbau genauso wie laufende
operative Kosten, die hier ohne vorherige Riickstellungsbildung anfallen, umfasst. Daher sind in diesem Kontext zum
einen die Rickstellungen fir Stilllegungen als auch ergdnzend die jéhrlich anfallenden Ist-Aufwendungen fir die
Stilllegungen zu bertiicksichtigen.

Tenorziffer 8.3 S. 1 sieht vor, dass durch eine Methodenfestlegung zuséatzliche Kostenanteile als volatile Kostenanteile
ausgewiesen werden kénnen. Als Regelbeispiel hierfiir wird in Tenorziffer 11.2.2 die Bildung von Riickstellungen fiir die
Stilllegung von Gasversorgungsnetzen im Zuge der Gasnetztransformation genannt. Jedoch sind wir der Auffassung,
dass die Kosten fir Stilllegungen als KA. klassifiziert werden missen und nicht als volatile Kosten.

a. Exogenitit:

MalRgeblich ist dabei das Kriterium der Exogenitdt. Die Entscheidung, in welchem Umfang
Stilllegungsriickstellungen gebildet werden missen, wird malRgeblich durch exogene Faktoren wie die
kommunalen Wéarmeplanung beeinflusst. Konkrete Planungen zur Zukunft der Erdgasinfrastruktur sowie
Stilllegungspléne fir einzelne Netzabschnitte kdnnen erst nach Abschluss der kommunalen Warmeplanung in
den Jahren 2026 und 2028 entwickelt werden. Dabei ist auch die Méglichkeit einer teilweisen Umwidmung der
bestehenden Gasverteilungsnetze, beispielsweise fiir Wasserstoff oder treibhausgasneutrales Methan (wie
Biomethan), im Vorweg zu priifen und in die Entscheidungsfindung einzubeziehen. Derzeit liegen jedoch keine
verlasslichen Informationen dartiber vor, wann und in welchem Umfang Stilllegungen des Gasnetzes
vorgesehen sind, sodass derzeit noch keine seriosen Kostenabschatzungen ermittelt werden kénnen. Hinzu
kommen weitere Vorgaben, die der Gesetzgeber im Rahmen der Ubernahme der Gasbinnenmarkt-Richtlinie in
nationales Recht ausgestalten muss, etwa hinsichtlich der Lange der Vorankiindigungsfristen fiir Stilllegungen.
Stilllegungen als Gegenstiick zum nachfragebedingten Netz(aus)bau und damit als Teil der grundsatzlichen
Versorgungsaufgabe zu betrachten schlégt fehl. Es handelt sich nicht um einen natlrlichen markt- und
technologiebedingten Nachfrageriickgang, sondern eine gesetzlich induzierte Entscheidung auf das Erdgasnetz
zukiinftig zu verzichten. Die Nachfrage nach Erdgas als Energietrdger und die Funktionalitdt des
Erdgasverteilnetzes wiirde ohne diese Entscheidung keine wesentlichen Verdnderungen erfahren. Anders wére
es, wenn der Nachfrageriickgang durch eine markt- und technologiebedingte Uberlegenheit induziert wire, so
dass der Netzbetreiber sein Netz bedarfsgerecht optimieren wiirde.

b. Volatilitat:
Die Transformation der Gasnetze verlduft regional und zeitlich gesehen mit unterschiedlicher Geschwindigkeit.
Wann und in welcher Héhe die Stilllegungskosten auftreten werden, ist daher nicht absehbar. In dem fir Gas
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relevanten Basisjahr 2025 werden jedoch noch keine nennenswerten Betrage fir die Stilllegung von Gasnetzen
enthalten sein. Es wird eine Hochlaufphase geben, die bis zur Erstellung der Stilllegungspléne im Laufe der
2030er Jahre andauern wird, so dass die Basisjahrkosten nicht représentativ sein werden.

c. Fehlende Gleichartigkeit:

Nach Tenor 7.3 liegt die Gleichartigkeit eines Kostenanteils in der Regel vor, ,wenn der Kostenanteil in gleicher
oder zumindest dhnlicher Weise bei einer Vielzahl von Netzbetreibern gegeben ist. Die Gleichartigkeit eines
Kostenanteils indiziert, dass eine Einbeziehung der Kosten in den Effizienzvergleich nach Tenorziffer 10 mdglich
ist." Die Bertlicksichtigung von Stilllegungsriickstellungen im Effizienzvergleich wiirde insbesondere jene
Netzbetreiber benachteiligen, die einerseits durch die kommunale Warmeplanung verpflichtet sind, schneller
Teile ihres Netzes stillzulegen, und andererseits mit hoheren Kosten aufgrund regionaler
Wettbewerbssituationen konfrontiert sind. Folglich sind Riickstelllungen fiir Stilllegungen von Gasnetzen aus
dem Effizienzvergleich herauszunehmen. Weiterhin sprechen die unterschiedlichen Geschwindigkeiten bei
Netzbetreibern gegen eine Gleichartigkeit.

Dartiber hinaus ist die Hohe der Stilllegungskosten von den verfligbaren externen Ressourcen abhéngig. Die
Transformation der Gasnetze, einschlieBlich der Stilllegung, ist ein aufwéandiger Prozess, der sowohl zeitliche
als auch personelle Ressourcen bindet. Dabei ist zu beachten, dass Gasnetzbetreiber zusatzlich um die begrenzte
Verfligbarkeit von externem Dienstleister, wie beispielsweise Tiefbauunternehmen, mit anderen Unternehmen
und Netzbetreibern konkurrieren. Die regional unterschiedlich stark ausgepragte Wettbewerbssituation fihrt
zu hohen Stilllegungskosten der einzelnen Anschlisse.

Als volatiler Kostenanteil wiirden riickstellungsbedingte Kosten und Ertrage in den Effizienzvergleich einflieRen. Dies ist
jedoch zu vermeiden, da diese Kosten aufgrund ihres exogenen Charakters und den unterschiedlichen
Betroffenheitsgraden nicht durch Netzbetreiber beeinflussbar sind. Folglich sind Riickstelllungen fiir Stilllegungen von
Gasnetzen aus dem Effizienzvergleich herauszunehmen.

Wir stimmen der BNetzA zu, dass Stand heute noch Unklarheiten hinsichtlich der Bildung von Riickstellungen fiir
Stilllegungen bestehen. So ist nicht nur zu klaren, ob und wann bilanzielle Riickstellungen gebildet werden kénnen oder
mussen, sondern auch nach welchen Verfahren. Die Riickstellungsbildung nach HGB und der laufende Aufwand im
Tatigkeitsabschluss kann hierbei ein guter Aufsatzpunkt fir die erlosseitige Betrachtung der Stilllegungskosten sein. Aus
unserer Sicht ist es im Hinblick auf die Netzentgeltbildung jedoch wichtig, hier eine sachgerechte Verstetigung
vorzunehmen, damit, passend zur Entwicklung der Kundenstruktur, die Netzentgelte sich im Zeitverlauf angemessen
entwickeln (vgl. degressive Abschreibungsmadglichkeit bei KANU 2.0) und nicht einzelne hohe Riickstellungsbildungen
umgehend in voller Héhe auf die Gasnetzentgelte des Folgejahres durchschlagen oder gar erst am Ende der
kalkulatorischen Nutzungsdauer zugefiihrt werden kénnen.

Kosten fiir 450 MHz diirfen keinem Effizienzdruck unterliegen

Netzbetreiber sind auf eine sichere und zuverlédssige Krisen- und Betriebskommunikation angewiesen. Besonders in
Notfallsituationen tragen sie die Verantwortung, den Betrieb der Stromnetze aufrechtzuerhalten oder rasch
wiederherzustellen. Dafiir sind hochverfligbare, schwarzfallfeste Sprachdienste erforderlich, die auch in landlichen
Regionen eine flichendeckende Versorgung sicherstellen.

Der 450-MHz-Frequenzbereich ist die einzige Losung, die eine solche verldssliche und krisenfeste
Kommunikationsinfrastruktur bietet. Mit einer Schwarzfallfestigkeit von bis zu 72 Stunden gewéhrleistet er die
notwendige Resilienz flr kritische Infrastrukturen. Zudem erfiillt das 450-MHz-Netz deutlich héhere IT-
Sicherheitsstandards als 6ffentliche Mobilfunknetze.

Die Kosten fir den Aufbau und Betrieb des 450-MHz-Netzes sind im Vergleich zu o6ffentlichen
Telekommunikationsnetzen zwangslaufig héher. Dies liegt an der anspruchsvollen, hochverfligbaren und speziell fir
Krisensituationen ausgelegten Netzarchitektur. Die Investition in diese robuste Infrastruktur ist jedoch essenziell, um die
Versorgungssicherheit auch in Ausnahmesituationen zu gewahrleisten.

a. Exogenitit:
Die Anforderungen und damit einhergehend die Kosten einer schwarzfallfesten Kommunikation sind exogen
bedingt. Basierend auf der Verordnung (EU) 2017/2196 definiert der MafRnahmenkatalog der vier deutschen
Ubertragungsnetzbetreiber MaRnahmen zum Netzwiederaufbau, unter anderem hinsichtlich einer mindestens
72h schwarzfallfesten Kommunikation. Dies entspricht auch den Empfehlungen des Bundesamts fiir
Bevolkerungsschutz und Katastrophenhilfe. SchlieBlich wird auch gesetzlich eine unterbrechungsfreie,
schwarzfallfeste und dedizierte Datenkommunikation gefordert. Die Bundesnetzagentur hat diese
Frequenznutzungsrechte im Jahr 2021 an die 450connect GmbH vergeben und damit die Grundlage fiir ein
autarkes und schwarzfallfestes Funknetz mit der héchsten Ausfallsicherheit fiir die Energiewirtschaft gelegt.
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Mit dem Aufbau des 450 MHz-Funknetzes wird dem Willen der Bundesnetzagentur Rechnung getragen. Damit
ist das Kriterium der Exogenitét erfiillt.

b. Volatilitat
Der Aufbau, die Umsetzung und Anwendung des 450 MHz-Funknetzes erfolgt bereits innerhalb der 4.
Regulierungsperiode. Im Basisjahr 2021 waren noch keine Kosten fiir das 450 MHz-Funknetz angefallen und
konnten damit nicht in den Kostantrag einflieBen. GemalR § 45 MsbG miissen bis zum Jahr 2032 95 % der
auszustattenden Messstellen mit iMSys ausgestattet werden, so dass auch erstim Jahr 2032 der Hochlauf der
Kosten fiir den 450 MHz abgeschlossen ist. Bis zum Abschluss der Hochlaufphase unterliegen die Kosten
entsprechenden Schwankung und erfiillen somit das Kriterium der Volatilitat.

c. Fehlende Gleichartigkeit

Der Ausbau des 450-MHz-Netzes wird von den Netzbetreibern individuell geplant, sodass sich die Kosten im
Basisjahr und in den Folgejahren je nach Netzbetreiber erheblich unterscheiden. Diese Unterschiede spiegeln
die spezifischen Anforderungen und Ausbaugeschwindigkeiten der einzelnen Netzbetreiber wider.
Netzbetreiber die bereits ein krisenfestes Kommunikationssystem implementieren, sollten nicht benachteiligt
werden. Somit ist auch das Kriterium der fehlenden Gleichartigkeit erfullt.

Dadurch entsteht eine erhebliche regulatorische Kostenunterdeckung sowohl fir die 4. als auch fir die 5.

Regulierungsperiode, die durch eine Festlegung der BNetzA durch die Gibergangsweise Anerkennung als dauerhaft nicht

beeinflussbare Kosten bzw. ,Kostenanteil, der nicht dem Effizienzvergleich unterliegt” gedeckt werden sollte.

8. Volatile Kostenanteile

Redispatch als volatiler Kostenanteil dem Grunde nach Tenorziffer 8.2

Hinsichtlich unseres Standpunktes zum Thema " Redispatch als volatiler Kostenanteil dem Grunde nach (Tenorziffer
8.2)" verweisen wir auf unsere Ausfiihrungen unter Ziffer 7.6.1 Redispatchkosten im Verteilnetz sind als Kostenanteile,
die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen (KAnEu) einzustufen.

Kosten fiir die Beschaffung der Verlustenergie

Gemal Tenorziffer 8.1 kdnnen weitere Kosten und Erlése aus MalRnahmen von Elektrizitdtsverteilernetzen als volatile
Kostenanteile festgelegt werden, wenn sich die Héhe in einem Kalenderjahr erheblich von der Hohe des jeweiligen
Kostenanteils im vorhergehenden Kalenderjahr unterscheiden kann. Die Bewertung der Volatilitdt kann hierbei auf der
Grundlage der Eigenart des Kostenanteils oder anhand eines Faktors des Kostenanteils (Mengen- oder
Preiskomponente) erfolgen.

Die E.ON-Netzbetreiber sehen als essenziell an, dass die Kosten fiir die Beschaffung der Verlustenergie auch zukiinftig
als volatile Kosten in der Erlosobergrenze weiterhin berlicksichtigt werden kénnen. Die entsprechende Festlegung
gemal § 21a Abs. 2 und Abs. 3 S. 1 EnWG sollte unter Berlicksichtigung des Beschlusses des OLG Diisseldorf vom 07.
August 2024 (Az. VI-3 Kart 224/23 [V]) jedoch nicht nur eine Preisanpassung, sondern auch eine Mengenanpassung
vorsehen. Des Weiteren sollten die Grenzen fiir die Bestimmung der Verlustenergiekosten im Rahmen der Bestimmung
des Ausgangsniveau nicht mehr pauschal seitens der Beschlusskammer vorgegeben werden, sondern sich vielmehr an
der jeweiligen Netzsituation des Netzbetreibers orientieren.

Betriebsverbrauch fiir die Bewirtschaftung der Betriebsmittel

Der Betriebsverbrauch fiir die Bewirtschaftung der Betriebsmittel der Elektrizitatsverteilernetzbetreiber sollten kiinftig
auch als volatile Kosten im Rahmen einer Festlegung gemalR § 21a Abs. 2 und Abs. 3 S. 1 EnWG deklariert werden. Da
mit dem Fortschreiten des Netzausbau eine Vielzahl von Betriebsmitteln in das Elektrizitdtsnetz eingebracht werden und
auch die Energiepreise fiir Strom in den letzten Jahren deutlichen Schwankungen unterlagen. Die Berlicksichtigung der
Aufwendung fiir den Betriebsverbrauch wére damit auch analog den Regelungen fiir Gasverteilernetzbetreibern.

Bildung von Riickstellungen fiir die Stilllegung von Gasversorgungsnetzen

Bezliglich der “Bildung von Rickstellungen fiir die Stillegung von Gasversorgungsnetzen im Zuge der
Gasnetztransformation” mochten wir auf Tenor 7 ,Kostenanteile, die nicht dem Effizienzvergleich unterliegen”,
verweisen.
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9. Kapitalkostenabzug

Kapitalkostenabzug fiir Gasverteilernetzbetreiber und Fernleitungsnetzbetreiber

Bereits in unserer Stellungnahme zu Tenorziffer 5.1 haben wir Argumente angefiihrt, weshalb die individuellen
Effizienzvorgaben nur auf die OPEX und nicht auf die TOTEX anzuwenden sind. Dariiber hinaus ergeben sich bei dem
bisher in Erwégung gezogenen Vorschlag weitere Probleme, die unsere Argumentation stiitzen um im Folgenden néher
ausgefiihrt werden.

Die Bundesnetzagentur wird in ihrem Gutachten ,Effizienzvergleich Gasnetzbetreiber” untersuchen lassen, wie sich eine
Verzerrung der TOTEX und somit der Effizienzwerte aufgrund einer Anpassung der Abschreibungsmodalitdten gemafR
KANU 2.0 vermeiden lasst. Jedoch umfassen die Verzerrungswirkungen durch KANU 2.0 nicht nur die Berechnung des
Effizienzwertes, auch die Bemessungsgrundlage, auf welche der Effizienzwert in der Regulierungsformel angewendet
wird: Da in der vorgestellten Regulierungsformel kein separates Element fiir das bisherige Transformationselement
vorgesehen ist, ist davon auszugehen, dass steigende Kapitalkosten aufgrund einer Verkiirzung der Nutzungsdauern
Uber den Term der CAPEX abziiglich des Kapitalkostenabzuges abzubilden sind und es somit durch KANU 2.0 zu einer
erhohten Basis der Kapitalkosten kommt. Nach unserem Versténdnis der Regulierungsformel ist davon auszugehen,
dass bei den anwendenden Netzbetreibern zwar der berechnete Effizienzwert um die KANU 2.0-Effekte bereinigt wird,
der bereinigte Effizienzwert aber auf die erhéhte Basis der CAPEX des Jahres t angewendet wird. Hieraus resultiert im
Absolutbetrag eine tUberhdhte Ineffizienz, die Uber die Regulierungsperiode abzubauen ist. Die zur Refinanzierung und
Sicherung der wirtschaftlichen Leistungsfahigkeit der Netzbetreiber Gber das Instrument KANU 2.0 bereitgestellten
Mittel werden damit wieder zum Teilen dem Netzbetreiber entzogen. Somit bedarf es bereits an dieser Stelle einer
Klarstellung, dass verzerrende Effekte aus Sondersachverhalten bei allen relevanten Elementen der Regulierungsformel
bereinigt werden.

10. Effizienzvergleich

Grundsatzlich befiirworten wir die Weiterfiihrung und Weiterentwicklung des Effizienzvergleichs mit den bestehenden
Methoden und Systematiken unter Berlcksichtigung der aktuellen BGH-Rechtsprechung.

Ebenfalls teilen wir die Auffassung, dass aufgrund der Vielzahl an methodischen Detailfragen auf der Ebene der
Festlegung RAMEN nur ein Ansatz in der Regulierungssystematik dem Grunde nach angelegt wird. Aus unserer Sicht
miissen die folgenden Punkte bereits in der RAMEN-Festlegung Beriicksichtigung finden:

Sachgerechtigkeit, Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit

Die Sachgerechtigkeit, Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit von Effizienzvorgaben sind weiterhin gesetzliche
Anforderungen, die zwingend zu gewéhrleisten sind. Kosten und Effekte, die vom Netzbetreiber nicht beeinflussbar sind,
sollten nicht in den Effizienzvergleich einbezogen und nicht Effizienzvorgaben unterworfen werden.

Die RAMEN-Festlegung sollte dahingehend klarstellen, dass bei einem Einsatz mehrerer Berechnungsmethoden die
effizientesten Netzbetreiber jeweils einen Effizienzwert von 100% in jeder Methode erhalten missen. Die hierzu
relevante Passage in der ARegV (Anlage 3) lautet: “Die Effizienzgrenze wird von den Netzbetreibern mit dem besten
Verhéltnis zwischen netzwirtschaftlicher Leistungserbringung und Aufwand gebildet. Fiir Netzbetreiber, die im
Effizienzvergleich als effizient ausgewiesen werden, gilt ein Effizienzwert in Hhe von 100 Prozent, fiir alle anderen
Netzbetreiber ein entsprechend niedrigerer Wert. “ Diese Passage sollte auch in die RAMEN-Festlegung tibernommen
werden.

Heterogenitét der Netzbetreiber

Die Heterogenitédt der Netzbetreiber sowie des jeweiligen Umfelds (z. B. kommunale W&rmepléne) muss im Modell
umfénglich gewdlrdigt werden. Extern geprédgte Anforderungen und die Heterogenitdt der Netzbetreiber machen
sachgerechte Effizienzvergleiche zunehmend schwieriger. Dazu sollten entsprechend wissenschaftlich anerkannter
Methoden getestet werden.

Insbesondere ist zukiinftig auch zu untersuchen, inwieweit die unterschiedliche Umsetzung der Energiewende bei den
Netzbetreibern zu neuen Heterogenititen und Kostenstrukturen fiihrt. Netzbetreiber befinden sich in unterschiedlichen
Phasen der Transformation, was sich nicht zuletzt in unterschiedlichen Kapitalkosten widerspiegelt. Dartiber hinaus ist
die Versorgung mit und der Ausbau von Infrastrukturen verschiedener Energietrager immer mehr voneinander abhangig.
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So ist die effiziente Entwicklung von Gasnetzen von der Entwicklung der Stromnetze, der Wéarmenetze oder der
Wasserstoffversorgung abhéangig.

Im Zusammenhang mit der steigenden Heterogenitét ist es wichtig, dass vor dem Effizienzvergleich die Vergleichbarkeit
der Versorgungsaufgabe gepriift wird und Netzbetreiber, welche sich durch eine andere Versorgungsaufgabe
auszeichnen vor dem Effizienzvergleich aus dem Datensatz genommen werden. Des Weiteren erfordert die steigende
und aus heutiger Sicht oft in ihrem Ausmalf} und ihrer Wirkung oft noch nicht klar zu prognostizierenden Heterogenitat,
dass die zukiinftig von der BNetzA abgefragten Daten es erlauben, den Einfluss dieser gestiegenen Heterogenitét auf die
Effizienzvergleiche zu tiberpriifen.

In der RAMEN-Festlegung sollte deshalb die Regelung aus dem §13 Abs. 3 ARegV libernommen werden:
.Durch die Auswahl der Vergleichsparameter sollen die strukturelle Vergleichbarkeit mdglichst weitgehend
gewahrleistet sein und die Heterogenitét der Aufgaben der Netzbetreiber méglichst weitgehend abgebildet werden.”

Zudem sollte ergdnzend auch die Vergleichbarkeit der Kosten sichergestellt werden. Derzeit ist nicht sichergestellt, dass
durch die bisherigen Kriterien Gleichartigkeit, Volatilitdt und Exogenitédt nicht auch Kosten in den Effizienzvergleich
gelangen, die den Vergleich dort auf Grund unterschiedlicher Betroffenheit verzerren wiirden (KANU 2.0, Rickstellungen
fiir die Stilllegung von Gasversorgungsnetzen, Redispatch usw.). Somit muss auch im Effizienzvergleich sichergestellt
werden, dass nur vergleichbare Kosten verwendet bzw. nicht vergleichbare Kosten herausgenommen werden.

Vorausschauender Netzausbau

Die aktuelle ex-Post-Betrachtung (Basisjahr) fiihrt zu einem Auseinanderlaufen von Input (Kosten) und Output
(Parameter), da Kosten bereits im nédchsten Basisjahr anfallen, die Parameter aber nicht oder nur teilweise steigen
werden. Insbesondere da das Netz auf das Zieljahr 2045 (Stichwort: Osterpaket) ausgebaut werden muss, werden
Erneuerbare Energien, aber insbesondere neue Verbraucher (Elektrifizierung der Gebdudewarmeerzeugung,
Verkehrssektor und Gewerbe/Industrie) im grof3en Umfang erst deutlich spater ans Netz angeschlossen werden.

In der RAMEN-Festlegung sollte deshalb die Regelung aufgenommen werden, dass die Effekte des vorausschauenden
Netzausbaus entsprechend des §1Abs.2 EnWG in Verbindung mit §14d Abs.1EnWG im Rahmen des
Effizienzvergleichs berlicksichtigt werden missen.

AuBerungen zur Methodenfestlegung Effizienzvergleich im Rahmen der Zwischenstinde des NEST-
Prozesses zum Jahreswechsel 2024 / 2025

Dariiber hinaus geben wir im Folgenden auch schon unsere Einschitzung zum Stand der Uberlegungen der
Bundesnetzagentur zur Methodenfestlegung Effizienzvergleich ab.

Methodik

Die Beibehaltung der Methoden DEA und SFA aufgrund der aufgefiihrten Kriterien (Transparenz, Robustheit,
Praktikabilitat, breite Anwendung und Stand der Wissenschaft), ist zu begriiBen, wobei Kontinuitdt und
Planungssicherheit aus Sicht von E.ON die wichtigsten Argumente darstellen.

Der Einsatz von ,neuen” Methoden wie LatentClass, StoNED, Quantilsregressionen oder Varianten der DEA-Umsetzung
ist nur dann gerechtfertigt, wenn sie im Vergleich zu den heute eingesetzten Methoden zweifelsfrei besser in der Lage
sind, mit dem zuklnftig heterogeneren Datensatz umzugehen. Dabei ist auch ein Abwégen in Bezug auf die
Sicherstellung der Rechts- und Planungssicherheit wichtig.

Aufgrund des sich verdndernden Umfelds sprechen wir uns auch klar gegen die Verwendung von Pflichtparametern oder
das Fixieren von Daten oder Modellen aus. Auf Grund der bereits jetzt vorhandenen und weiter ansteigenden
Heterogenitat der Netzbetreiber miissen die jeweiligen Starken der einzelnen Methoden genutzt werden. Dazu zdhlt auch
die unterschiedliche Parametrierung in den Methoden.

Wir begriiBen auch, dass die Argumente der Branche zur Anpassung der Ausreilermethoden gepriift werden sollen und
erwarten an dieser Stelle konkrete Anpassungen. Die Probleme insbesondere der DEA in Bezug auf maskierte AusreilRer
konnten nachvollziehbar aufgezeigt werden. Daher besteht an dieser Stelle Handlungsbedarf. Die vorhandenen
AusreiBeranalysen diirfen nicht dazu eingesetzt werden, um unterschiedliche Versorgungsaufgaben zu identifizieren und
eine strukturelle Vergleichbarkeit sicherzustellen.
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Die Kriterien zur Modellauswahl, die sowohl ingenieurwissenschaftliche als auch statistische Aspekte einbeziehen, sind
im Grundsatz zustimmungsféhig. Allerdings sind viele der bisher angewandte statistischen Kriterien (wie z.B. Signifikanz
des Ineffizienzterms und Multikollinearitat) im Hinblick auf die Ermittlung von Effizienzwerten ungeeignet, da dadurch
a priori Parameter-Kombinationen oder Modelle ausgeschlossen werden und damit Einschrankungen in der
Effizienzschatzung einhergehen.

Die Methodenfestlegung muss konkrete und funktionsféhige Vorschlidge enthalten, um die Verzerrung durch speziell
strukturierte Gruppen von Netzbetreibern mit anderen VersorgungsaufgabenauszuschlieBen. Diesem Aspekt kommt
gesteigerte Bedeutung durch die angedachte Umstellung der Beitrittskriterien zum vereinfachten Verfahren zu. Sollten
beispielsweise noch weitere Industrienetze in den Effizienzvergleich aufgenommen werden, erhéht sich das
Verzerrungspotential. Die Methodenfestlegung muss antizipativ ausreichende Méglichkeiten zur Uberpriifung und
Heilung des Problems bereithalten.

Die Verteilungsannahme fiir den Ineffizienzterm sollte im Rahmen der Methodenfestlegung auf eine exponentielle
Verteilung festgelegt werden. Das Vorgehen hat sich in den letzten Perioden bewahrt und fiir eine Beibehaltung sprachen
auch die Forderungen nach Kontinuitdt und Planungssicherheit.

Hinsichtlich der Skalierung der SFA auf 100% verweisen wir auf unsere Ausfiihrungen zu den Sicherungsmechanismen.

Kostenbasis / Aufwandsparameter
In Bezug auf die Aufwandsparameter (Kostenbasis) unterstiitzen wir die Beibehaltung der bisherigen Methodik, auf die
Gesamtkosten abziiglich von Kostenanteilen, die nicht dem Effizienzwert unterliegen KAqe, (TOTEX), abzustellen.

Wir unterstitzen die Sichtweise der Bundesnetzagentur, dass eine Verzerrung von Effizienzwerten durch die Verkiirzung
von Nutzungsdauern bei Neuinvestitionen (KANU) sowie die Verkiirzung der Nutzungsdauern bei Bestandsanlagen
(KANU 2.0) ausgeschlossen werden muss. Zudem kann aber auch die Bildung von Riickstellungen fiir die Stilllegung von
Gasversorgungsnetzen oder auch die Kosten durch vorausschauenden Netzausbau zu Verzerrungen der TOTEX und
somit der Effizienzwerte fiihren, was ebenfalls durch entsprechende Anpassungen ausgeschlossen werden muss.

Zudem muss der Effizienzvergleich zwingend weiterhin zusatzlich auf Basis standardisierter Kosten durchgefihrt
werden, da ansonsten die Gefahr besteht, dass nicht Kostenunterschiede, sondern die unterschiedliche Bestimmung der
Kapitalkosten oder eine abweichende Altersstruktur der Netzanlagen den Effizienzwert beeinflussen.

Im Hinblick auf Redispatch wurde zwischen Bundesnetzagentur, BMWK und der Branche bereits intensiv diskutiert. Laut
ARegV-Novelle 2021 konnen Redispatch-Kosten friihestens ab der 5. Regulierungsperiode in den Effizienzvergleich
unter Berlicksichtigung des zeitlichen Versatzes zwischen der Errichtung von EE-Anlagen und dem Netzausbau
einflieBen. Diese Regelung macht die Einbeziehung von Redispatch-Kosten abhingig von einer Festlegung durch die
Bundesnetzagentur, friihestens ab 2026. Eine Konsultation mit der Branche zu diesem Thema ist daher erforderlich.

Entsprechend der Tenorziffer 8 sollen die Redispatch-Kosten kiinftig als volatile Kosten eingestuft werden und flieBen
damit in die Kostenbasis des Effizienzvergleichs ein. Wir teilen diese Auffassung nicht. Alle Kriterien zur Bestimmung
von KAng, sind erfiillt und Redispatchkosten sollten daher nicht Bestandteil des Effizienzvergleiches sein (siehe dazu
unsere Ausfiihrungen unter der Tenorziffern 7.6).

Nach Auffassung der Bundesnetzagentur sind Redispatch und Netzausbau substitutional. Netzausbau und Redispatch
sind gerade in der kurzen/mittleren Frist keine — insbesondere keine perfekten — Substitute. Hier gilt es zu beachten,
dass NetzausbaumaRnahmen bis zu 12 Jahren dauern konnen, wadhrend hingegen der Anschluss einer
Erzeugungsanlage deutlich kirzer realisiert wird (siehe hierzu auch unsere Ausfiihrungen unter Tenorziffer 7.6).

Die Bundesnetzagentur argumentiert, dass sich keine Benachteiligung der von Redispatchkosten betroffenen
Netzbetreibern einstellt, solang die dezentrale Erzeugungsleistung als Vergleichsparameter berlicksichtigt wird.

Wir weisen diese Aussage entschieden zurlick. Der Gegenpart im Effizienzvergleichsmodell fiir den Strukturparameter
installierte EE-Leistung sind die Kostenpositionen OPEX z.B. fiir Netzflihrung, Abrechnung, Netzanschlusspriifung,
Netzausbauplanung und die CAPEX fir den Netzanschluss und Netzausbau bzw. -verstdrkung. Bei den von
Redispatchkosten betroffenen Netzbetreibern kommen jedoch zusatzliche unbeeinflussbare Kostenbelastungen hinzuy,
denen kein adaquater Strukturparameter gegentiibersteht. Erschwerend kommt hinzu, dass der zunehmende Ausbau von
EE-Anlagen im Netz von nachgelagerten Weiterverteilern zu Riickspeisungen in das eigene Netz fiihrt und macht ebenso
Redispatch erforderlich. Wenn Redispatch-Kosten in die Aufwandsparameter eingehen, fehlt Netzbetreibern mit
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Redispatch-Kosten ein entsprechender Kostentreiber (die installierte Erzeugungsleistung von Anlagen im Netz von
nachgelagerten Weiterverteiler wird bislang nicht erfasst). Im Effizienzvergleich entsteht daraus ein unsachgeméfler
Nachteil und ggf. ein Fehlanreiz, Neuanschliisse in Engpassregionen zu vermeiden. Dies wiirde nicht auf das Gelingen
der Energiewende einzahlen.

Redispatch-Kosten ergeben sich als Produkt einer Preis- und Mengengeriistkomponente. Die Preiskomponente
unterliegt exogenen Einfliissen, sodass Redispatch-Kosten zuféllig sehr hoch sein kénnen. Ein solch zufalliger Einfluss
kann Redispatch-durchfiihrende Netzbetreiber benachteiligen.

Vergleichsparameter

Die Bundesnetzagentur legt lhre Uberlegungen hinsichtlich der Vor- und Nachteile einer Festlegung von
Pflichtparametern dar. Aus unserer Sicht soll auf eine Vorfestlegung verzichtet werden, um flexibel auf das sich
dynamisch verdndernde Umfeld eingehen zu kdnnen.

Eine differenzierte Parametrierung der Modelle fiir SFA und DEA wird weiterhin von der Bundesnetzagentur nicht in
Betracht gezogen. Wir sprechen uns klar dafiir aus, um eine jeweils optimale Modellspezifikation zu ermdglichen und
damit die Stérken der jeweiligen Methode zu nutzen.

Die unterschiedliche Betroffenheit der Netzbetreiber durch die Energiewende wird zu einem Anstieg der Heterogenitat
bei den Netzbetreibern fiihren. Eine Reduzierung des Datenumfangs sollte vor diesem Hintergrund sehr zuriickhaltend
bewertet werden, da Stand heute noch nicht absehbar ist, welche Parameter zukiinftig als Kostentreiber fir die
Abbildung neuer Entwicklungen/Themen geeignet sein konnen.

Zudem verweisen wir auf die im Vertiefungstermin vom 13. Februar 2025 von der Brache vorgestellten Inhalte zu
Heterogenitdt und vorausschauendem Netzausbau und das Schreiben der Verbdnde vom 19. Dezember 2024.

Datenqualitét / Prozessbeschleunigung

Vereinfachungen in der Datenerhebung sind grundsétzlich erstrebenswert. Allerdings darf dies nicht zu Lasten einer
hohen Datenqualitat fir den Effizienzvergleich fiihren. Eine hohe Datenqualitdt ist die zwingende Voraussetzung fir
einen Effizienzvergleich, der zu erreichbaren, tibertreffbaren und unverzerrten Effizienzwerten fiihrt.

Vor dem Hintergrund der steigenden Heterogenitét der Netzbetreiber ist davon auszugehen, dass der Datenbedarf in
Zukunft zunehmen wird, um die unterschiedlichen Stadien der Transformation sachgerecht und konkret abzubilden. Es
ist derzeit noch unklar, welche Parameter kiinftig geeignet sind, um den Transformationsprozess der Energiewende
vollsténdig und eindeutig im Modell darzustellen und somit zur Abbildung der Heterogenitét geeignet sind. Es muss
allerdings sichergestellt werden, dass die wesentlichen Indikatoren zur strukturellen Vergleichbarkeit der Heterogenitat
und zur Modellfindung erfasst werden, sodass alle relevanten Kostentreiber fir zukiinftige Effizienzvergleiche vorliegen.
Folglich sollte eine Reduzierung der abzufragenden Daten mit groRer Vorsicht betrachtet werden. Es sollte vermieden
werden, dass einmal reduzierte Parameter in der Zukunft erneut abgefragt werden.

Der Vorschlag nach einer dauerhaften Fixierung des Datenumfangs ist abzulehnen. Ein statischer Datenumfang bildet
nicht die Dynamik ab, mit der die Energiewende vorangeht. Die sich schnell verdandernden Rahmenbedingungen von
Netzbetreibern erfordern eine schnelle Anpassungs- und Reaktionsfahigkeit, die durch eine Fixierung gehemmt wiirde.
Der aktuelle Stand der Wissenschaft muss in der Abbildung der Heterogenitét berticksichtigt werden kénnen.

Statt einer deutlichen Reduzierung des Datenumfangs kann eine Prozessverbesserung und -beschleunigung vielmehr
durch eine klare und einfache Koordination der einzelnen Datenabfragen erreicht werden. Einzelne Verfahren sind
aufeinander abzustimmen und sollten den Regulierungskalender berlicksichtigen. Dies betrifft gleichlautende
Definitionen, den Datenumfang (keine Doppelerfassungen), Abfragezeitpunkte mit entsprechendem Vorlauf sowie
ausreichende Fristen.

Es sollten die Daten erhoben werden, die auch fiir die Modellfindung, den Effizienzvergleich oder Ex-Post-Analysen
verwendet werden. Dabei ist sicherzustellen, dass die erforderlichen Daten in den technischen Quellsystemen der
Netzbetreiber verfligbar sind und mit geringem Aufwand ermittelt werden kdnnen. Dariiber hinaus beugen eindeutige
und konsistente Datendefinitionen Fehler im Benchmark und damit vermeidbaren Arbeitsaufwand vor.
Interpretationsspielrdume bei den zu erhebenden Parametern beeintréachtigen die Vergleichbarkeit von Ergebnissen.
Préazisierungen und Korrekturen von Datendefinitionen im spéateren Prozessablauf kénnen zu erheblichen Inkonsistenzen
im Modell fihren.
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Die Bundesnetzagentur stellt die Uberlegung an, die Kostentreiberanalyse bereits bei Uberschreiten einer bestimmten
Anzahl an gepriiften Unternehmen (Schwellwert) zu starten. Dieses Vorgehen ist aus unserer Sicht kritisch, da nicht
gewahrleistet ist, dass mit Erreichen des Schwellenwerts auch alle relevanten Unternehmensdaten in Hinblick auf die
Abbildung der Heterogenitdt vorliegen und damit ein Modell gefunden wird, dass in der Lage ist alle
Versorgungsaufgaben der Netzbetreiber sachgerecht abzubilden. Neben den bisherigen Risiken eines
Effizienzvergleichs, dass die Benchmarkingmodelle zu verzerrten Effizienzwerten fiihren, kommt durch diesen Ansatz
ein zusétzliches Risiko von mangelnder Représentativitit der Stichprobe fiir den Gesamtdatensatz hinzu.

Die friihzeitige Modellfindung und -berechnung anhand eines Schwellenwertes setzt daher voraus, dass nach Vorliegen
der kompletten Datenbasis die Kostentreiberanalyse erneut durchgefiihrt wird, um sicherzustellen, dass das bislang
gefundene Modell auch mit dem kompletten Datensatz in der Lage ist, die Heterogenitét treffgenau abzubilden. Zudem
ist die Représentativitdt der Stichprobe von zentraler Bedeutung und muss durch geeignete Kriterien sichergestellt
werden — ein Schwellwert auf Basis der Anzahl von Unternehmen oder ein Anteil am Gesamtkostenvolumen greift hier
vermutlich zu kurz.

Schnellere, automatisierte und standardisierte Plausibilisierungen dirfen nicht zu Lasten der Identifizierbarkeit von
Fehlerquellen fiihren. Heutige MalRnahmen zur Qualitdtssicherung wie etwa die Priifung der Datenquittungen durch
jeden Netzbetreiber, die Veroffentlichung von Parametern sowie die Plausibilisierung durch die Bundesnetzagentur
haben sich bewahrt und sollten daher beibehalten werden. Die Rechtssicherheit muss weiterhin gegeben sein.

Bei der Beantwortung der umfangreichen Datenabfragen der Bundesnetzagentur sind viele unterschiedliche
Unternehmensbereiche und Systeme involviert. Die Zuordnung und Zusammenarbeit bei den einzelnen Fragestellungen
und die Vereinigung verschiedener Datenquellen lies sich mittels Excel in der Vergangenheit gut organisieren. Daher
sollten keine Anpassungen am bisherigen Vorgehen vorgenommen werden.

Sicherungsmechanismen
Am 16. Januar 2025 hat die Bundesnetzagentur im Rahmen der Verdffentlichung des Sachstands zur zukiinftigen
Ausgestaltung des Regulierungsrahmens folgende Aussage lhres Préasidenten verdffentlicht:

"Die Netzbetreiber unternehmen erhebliche Anstrengungen und Investitionen, um die Herausforderungen der
Energiewende zu meistern. Dabei wollen wir sie noch stérker unterstiitzen. Wir wollen, dass die Regulierung schneller und
einfacher wird. Wir schaffen attraktive und stabile Rahmenbedingungen fiir die Investitionen der Netzbetreiber. Zugleich
setzen wir Anreize, dass jeder investierte Euro bei den Netznutzern den gréfstmdglichen Nutzen bringt. Dazu stérken wir
den Effizienzvergleich und setzen Anreize zur Férderung der Energiewendekompetenz. Mit dem Zwischenstand geben wir
nach einem intensiven Jahr der Diskussion den Netzbetreibern Orientierung dariiber, wie das Gesamtkonzept aussieht”,
sagt Klaus Miiller, Prdsident der Bundesnetzagentur. "Netzausbau und Netzentgelte sind wichtige Faktoren fiir den
Standort. [...].

Im Hinblick auf den Stand der Uberlegungen zu den kiinftigen Methoden des Effizienzvergleichs und insbesondere zu
den Anderungen bei den Sicherheitsmechanismen, des kiirzeren Abbaupfads und des Wegfalls des Effizienzbonus fiihren
alle Punkte zu einer deutlichen Verschlechterung der Handlungsféhigkeit der Netzbetreiber im Regelverfahren,
perspektivisch betrifft dies auch die Teilnehmer des vereinfachten Verfahrens.

Das formulierte Ziel, die Netzbetreiber starker unterstiitzen zu wollen, und attraktive und stabile Rahmenbedingungen
zu schaffen findet sich in den Uberlegungen zum Effizienzvergleich nicht wieder.

Im Gegenteil bewirken alle Punkte eine erhebliche Schlechterstellung der Netzbetreiber und stellen ein ernst zu
nehmendes Risiko sowohl fiir die Netzbetreiber als auch die Umsetzung der Energiewende da.

Es erschlieBt sich nicht, wie diese Uberlegungen auf das Gelingen der Energiewende einzahlen sollen. Die
Stromnetzinfrastruktur stellt die Basis flr die Energiewende dar und muss deshalb mit erheblichen Anstrengungen und
dem Einsatz von Vorleistungen, Personal und Kapital massiv aus- und umgebaut werden. Alle vorhandenen und
kommenden Technologien auf Erzeuger- und Entnahmeseite miissen in das Stromnetz integriert und angeschlossen und
hierflir das Stromnetz ausgebaut werden. Verzogerungen und Engpésse beim Netzausbau flihren langfristig zu
volkswirtschaftlichen Opportunitdtskosten wie z.B. der Notwendigkeit von verstarktem Redispatch.

Folglich ist die ersichtliche Schlechterstellung der Netzbetreiber kontraproduktiv fiir die Umsetzung der Energiewende
und darf in dieser Form nicht zu Anwendung kommen.
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Auf Basis der Daten und Ergebnisse des 4. Effizienzvergleichs Strom und Gas kdnnen die erheblichen Auswirkungen der
Uberlegungen der Bundesnetzagentur beziffert werden. Wiirden alle Anderungen (Mittelwerte bei der Best-of-
Abrechnung, Wegfall SFA-Skalierung, Abschaffung Bonus und Abbaupfad 3 Jahre) gleichzeitig zur Anwendung
kommen, hatte das in der 4. RP eine Schlechterstellung der Strom-Netzbetreiber im Regelverfahren in Héhe von knapp
einer Milliarde € liber die RP bedeutet, beim Gas in H6he von 590 Mio. €. Die negative Auswirkung der einzelnen Punkte
werden wir im Folgenden analog beziffern (Hinweis: aufgrund der Wechselwirkungen entspricht die Summe aller
Einzeleffekte nicht der Gesamtwirkung).

Verkiirzung Abbaupfad Ineffizienzen auf 3 Jahre

In diesem Zusammenhang zahlt der Vorschlag der Bundesnetzagentur, selbst bei einer 5-jahrigen Regulierungsperiode
die ineffizienten Kosten innerhalb der ersten drei Jahre vollstandig abzubauen, nicht auf die stérkere Unterstiitzung der
Netzbetreiber ein, die erheblichen Anstrengungen und Investitionen im Rahmen der Energiewende zu meistern haben.
Im bisherigen System miissen bei einer 5-jdhrigen Regulierungsperiode 20%,40%,60%,80%,100% = durchschnittlich
60% der ineffizienten Kosten pro Jahr abgebaut werden. Eine Abdnderung des Kostenabbaupfades gemal? des
Zwischenstandes des NEST-Prozesses hitte eine deutliche Verscharfung der Effizienzvorgaben auf einen hoheren
jahrlichen Durchschnitt von 80% der ineffizienten Kosten zur Folge.

Hierbei stellt sich dann die Frage, inwieweit Effizienzvorgaben in dieser Hohe selbst ,unter Nutzung aller méglichen und
zumutbaren MaRnahmen" (§16 (2) ARegV) erreicht werden kénnen. Die Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit von
Effizienzvorgaben scheint gefédhrdet (§ 21a Absatz 5 EnWG).

Bei einer Einflihrung einer 3-jahrigen Regulierungsperiode sollte der bisherige Durchschnitt auch nicht erhcht werden.
Verteilt man beispielsweise 33%, 66% und 100% auf die 3 Jahre, ergibt sich ein jéhrlicher Durchschnitt von 66,67%, so
dass hiermit der Kostendruck erhéht wiirde. Bei einem Abbaupfad von 20%, 60% und 100% hingegen bliebe der
jahrliche Durchschnitt bei 60% der ineffizienten Kosten. Hierbei ist jedoch explizit darauf hinzuweisen, dass bei diesen
Uberlegungen der Umsetzungsaufwand einer Verkiirzung der Regulierungsperiode auch mit Blick auf den
Effizienzvergleich deutlich ansteigt und im Nachgang der Bestimmung der Effizienzwerte der 5. Regulierungsperiode
evaluiert werden muss, ob die notwendigen Standardisierungen die Umsetzung einer 3-jahrigen Regulierungsperiode
ermdglichen.

SchlieBlich ist es aus unserer Sicht nicht haltbar, den Abbaupfad der Ineffizienzen von fiinf auf drei Jahre zu verkiirzen.
Die zunehmende Heterogenitat erhoht generell das Risiko, dass die Benchmarkingmodelle zu verzerrten Effizienzwerten
fiihren. Um die Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit nicht zu gefahrden, ist es notwendig, den Abbaupfad der Ineffizienzen
nicht von fiinf auf drei Jahre zu verktirzen.

In der 4. Regulierungsperiode hatte eine Verkiirzung des Abbaupfades der Ineffizienzen auf 3 Jahre fiir die Strom-
Netzbetreiber im Regelverfahren einen Entzug der finanziellen Mittel in Hohe von ca. 268 Mio. € bedeutet, beim Gas in
Hohe von 206 Mio. €, die fiir eine Umsetzung der Energiewende und der Transformation bendtigt werden.

Modifizierung Bestabrechnung zwischen Methoden und Kostenbasen

Zusatzlich ist zwingend weiterhin eine Bestabrechnung aller ermittelten Effizienzwerte durchzufiihren, da nur dadurch
den unterschiedlichen Risiken bei der Umsetzung von verschiedenen Methoden addquat Rechnung getragen werden
kann.

Die Grundlage der Effizienzvergleiche werden die TOTEX der Netzbetreiber bilden, die Notwendigkeit fiir einen
Effizienzvergleich auf Basis standardisierter Kosten aufgrund von beobachteten Verzerrungen bei den Kapitalkosten u.a.
aufgrund unterschiedlicher Bestimmung der Kapitalkosten oder einer abweichenden Altersstruktur der Netzanlagen
erkennt die Bundesnetzagentur aber ebenfalls an. Daher sollen die Effizienzwerte weiterhin sowohl auf Basis der TOTEX
als auch auf Basis der sTOTEX berechnet werden. Da jedoch auch keine der beiden Kostengréf3en als eindeutig tiberlegen
identifiziert wird, ist wie bislang eine Bestabrechnung auch zwischen den Kostenpositionen durchzufiihren.

Das Erreichen eines Effizienzwerts von 100 % waére rechnerisch nur noch méglich, wenn ein Netzbetreiber in beiden
DEA-Effizienzwerten 100 % erreicht.

Wie von Prof. Agrell wéhrend der Wissenschaftskonferenz sowie Prof. Andor und Prof. Parmeter im Rahmen
verschiedener Veroéffentlichungen dargelegt, ist eine Bestabrechnung zwischen den Ergebnissen der DEA und SFA
zwingend notwendig, um einerseits bestehende Verzerrungen der Ergebnisse beider Methoden auszugleichen und
andererseits sicherzustellen, dass die spezifischen methodischen Vorgehensweisen bei der Bestimmung bertiicksichtigt
werden. Eine Durchschnittsbildung wiirde zu einer Verwéasserung der verschiedenen methodischen Vorgehensweisen
flhren, was wissenschaftlich nicht haltbar wére.
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Fir die 4. Regulierungsperiode héatte dieses Abstellen auf die Mittelwerte der Kostengréf3en fiir die Strom-Netzbetreiber
im Regelverfahren eine zusétzliche Belastung in Hohe von ca. 150 Mio. € und fiir Gas-Netzbetreiber in Hohe von 56 Mio.
€ bedeutet.

Wegfall Effizienzbonus

Das Instrument eines Effizienzbonus ist vor dem Hintergrund der anstehenden Transformation weiterhin sachgerecht.
Die urspriinglich fiir die Notwendigkeit diskutierten Griinde gelten heute noch mehr als bei der Einfihrung des
Effizienzbonus. So haben sich die Effizienzwerte weiter angeglichen, der Effizienzbonus stellt sicher, dass weiterhin
dynamische Impulse fir Effizienzanreize gesetzt werden und damit verhindert wird, dass die Branche an Dynamik
verliert. Zum andern hat auch der Investitionsbedarf aufgrund der Energiewende weiter zugenommen. Die aktuelle Art
der Berechnung héngt an der Methode der DEA und der Supereffizienzanalyse. Sollte sich die Methode dndern, ist
sicherzustellen, dass auch bei Verwendung alternativer Methoden ein Effizienzbonus ermittelt wird.

Ein Wegfall des Effizienzbonus als Anreizinstrument hatte in der 4. Regulierungsperiode die Stromnetzbetreiber um 112
Mio. € und die Gas-Netzbetreiber um 34 Mio. € schlechter gestellt.

Wegfall Skalierung SFA

Die Skalierung der SFA auf 100% ist aus sachlogischen Griinden beizubehalten. Die Bundesnetzagentur stellt die
Situation so dar, dass allein der Wortlaut des bestehenden Gesetzes fiir eine Skalierung spricht. Dem ist aber mitnichten
so. Kann methodenbedingt von den die Effizienzgrenze setzenden Netzbetreibern kein Effizienzwert von 100% erreicht
werden, spricht das gegen die Logik der Erreichbarkeit der Effizienzvorgaben und untergrébt das Vertrauen in die
Fairness und Angemessenheit der Effizienzvergleiche.

Der Verzicht auf die Skalierung hatte in der vierten Periode fir die gesamte Branche zu Mindererlésen von 250 Mio. €
Euro (Strom) bzw. 206 Mio. € (Gas) gefiihrt. Mittel, die von eigentlich effizienten Netzbetreibern nicht fiir die Aufgaben
der Energiewende zur Verfligung stdnden. Aus Sicht E.ON ist die Skalierung unbedingt beizubehalten.

Beibehaltung Mindesteffizienz und Héhe

Wir teilen die Einschatzung der Bundesnetzagentur, dass es eine Mindesteffizienz als Sicherheit braucht, um den Risiken
eines Effizienzvergleichs Rechnung zu tragen. Die Risiken nehmen mit der steigenden Heterogenitdt zu. In diesem
Zusammenhang ist darauf hinzuweisen, dass die Héhe der Mindesteffizienz diesen zusétzlichen Risiken Rechnung tragen
muss.

Ausreichende Abbildung struktureller Besonderheiten nach §15 Abs. 1 ARegV

Wir halten die Beibehaltung des 815 Abs. 1 ARegV fiir sachgerecht. Dies entbindet den Effizienzvergleich nicht von einer
weitgehenden Abbildung der Heterogenitédt durch sorgféltig ausgewahlte Vergleichsparameter. Aber auch wenn der
Effizienzvergleich den Anspruch haben muss, die unterschiedlichen Versorgungsaufgaben der Netzbetreiber
sachgerecht abzubilden, kann dies nicht in jedem erdenklichen Einzelfall geschehen. Fiir diese Fille hat sich die
Anwendung der Regelung fiir strukturelle Besonderheiten bewéhrt und sollte in der derzeitigen Form beibehalten
werden.

Fazit

Den Unsicherheiten bei der Effizienzermittlung ist wie bisher mit entsprechenden Sicherheitsmechanismen Rechnung
zu tragen. Dazu gehort das Festlegen einer Mindesteffizienz, die Bestabrechnung zwischen den verschiedenen
Berechnungen und die Skalierung der SFA-Effizienzwerte. Die bisherige Logik des Abbaupfads der Ineffizienzen tGber die
5 Jahre der Regulierungsperiode muss ebenso beibehalten werden. Insbesondere vor dem Hintergrund der durch die
Energiewende zunehmenden Heterogenitét erhoht sich generell das Risiko, dass die Benchmarkingmodelle zu verzerrten
Effizienzwerten fiihren und es somit zu einer Erh6hung des Risikos in Form niedrigerer Effizienzwerte kommt. Auch muss
es den Netzbetreibern weiterhin ermdglicht werden einen Effizienzbonus erreichen zu kénnen.
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Besondere Fragestellungen in Hinblick auf die zukiinftige Durchfiihrbarkeit eines Effizienzvergleichs im Gasbereich
Die zukiinftigen Herausforderungen im Gasnetz unterscheiden sich grundlegend von denen der Stromnetze und sind
gepragt von den folgenden Aspekten:

e Nachfrageriickgang und damit ,Ausdiinnung” der Laststruktur

Stilllegung, teilweise auch Riickbau der Netze, und zuvor schnellere, auseinanderlaufende
Abschreibungsdauern (KANU 2.0)

Verschiebung von Kapital zu Betriebskosten aufgrund steigender Instandhaltung,

unterschiedliche Transformationsgeschwindigkeiten,

individueller Einfluss der kommunalen Warmeplanung,

Umfang und Zeitpunkt von Umwidmung (H2)

Biomethan

sich @ndernde politische Rahmenbedingungen

Angesichts der voraussichtlich stark gebietsabhéngigen Dynamik dieser Entwicklungen stellt sich grundlegend die
Frage, ob bzw. bis wann ein belastbarer Effizienzvergleich noch méglich ist und welche MalRnahmen zur Herstellung von
Vergleichbarkeit ggf. erforderlich sind.

Mittel- bis langfristig kdnnen unterschiedliche Zielbilder und Umsetzungspfade im Hinblick auf unterschiedliche
Stilllegungs- und Umwidmungsthemen den Effizienzvergleich verzerren. Dann gilt es eine auf die Transformationsphase
zugeschnittene Anreizregulierungssystematik zu entwickeln. Hierzu hat BNetzA ein Gutachten beauftragt. Die das
Gutachten sollte Gegenstand der Diskussionen tiber die Ausgestaltung des Effizienzvergleichs mit der Branche sein.

11. Kapitalkostenaufschlag

Beriicksichtigung der Anlagen im Bau
E.ON verweist, insbesondere zu der Berlicksichtigung der Anlagen im Bau auf die Ausfiihrungen zu Tenorziffer 10 in der
StromNEF/GasNEF.

Ermittlung der kalkulatorischen Gewerbesteuer
E.ON verweist auf die Ausflihrungen zur Ermittlung der kalkulatorischen Gewerbesteuer zu Tenorziffer 12 in der
StromNEF/GasNEF.

Berechnung des Zinsbonus
E.ON verweist zur Berechnung des Zinsbonus auf die Ausfiihrungen zur Tenorziffer 11 in der StromNEF/GasNEF.

Anzeigeverfahren

Die E.ON Netzbetreiber begriifien, dass der Kapitalkostenaufschlag vom Antragsverfahren zum Anzeigeverfahren
andert. Dies stellt eine deutliche Vereinfachung des Prozesses dar. Die Uberfiihrung der Regelungen der Festlegung zur
Anpassung der kalkulatorischen Nutzungsdauern und Abschreibungsmodalitdten von Erdgasleitungsinfrastrukturen
(KANU 2.0) in die GasNEF, wird durch die E.ON Netzbetreiber als sachgerecht angesehen und entsprechend begriif3t.

12. Qualititsregulierung

Wir unterstiitzen die BDEW-Stellungnahme vollumfanglich. Wir mdéchten hier ergidnzend weitere Erklarungen
vornehmen und verweisen in diesem Zusammenhang auch auf unsere Stellungnahme vom 29.11.2024 zum
Eckpunktepapier sowie auf die Stellungnahme vom 14.02.2025.

Die Qualitatsregulierung hat sich in den vergangenen Jahren als zentrales Steuerungsinstrument etabliert, um eine
langfristig leistungsfahige und zuverladssige Energieversorgung sicherzustellen. Als notwendiges Korrektiv zur vorrangig
auf Kosteneffizienz ausgerichteten Regulierung begriiRen wir den Fortbestand sowie die Weiterentwicklung der
Qualitatsregulierung im Rahmen des zukiinftigen Regulierungsrahmens.

Die E.ON-Netzbetreiber unterstiitzen die Entscheidung der Bundesnetzagentur, derzeit keine Einflihrung einer
Qualitatsregulierung fiir das Gasnetz voranzutreiben. In den vergangenen Jahren wurde eine solche Regulierung
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mehrfach gepriift und jeweils als nicht erforderlich eingestuft. Angesichts der Herausforderungen im Zuge der
Transformation der Gasnetze wére die Einflihrung zusétzlicher Qualitdtsanforderungen derzeit nicht zielfiihrend.

Beschreibung und Bewertung der Versorgungsqualit&t

Die geplante Regelung zur Versorgungsqualitét gliedert sich in die drei zentralen Handlungsfelder: Netzzuverlassigkeit,
Netzleistungsfahigkeit und Netzservicequalitdt. Eine prézise und eindeutige Definition dieser Begriffe ist essenziell, um
eine rechtskonforme Umsetzung der Qualitdtsregulierung sicherzustellen und Missverstidndnisse zu vermeiden.
Bestehende Definitionen, insbesondere im Bereich der Netzzuverléssigkeit, sollten direkt in den regulatorischen Rahmen
integriert werden, um eine klare Abgrenzung zu gewahrleisten.

Eine differenzierte Betrachtung dieser Handlungsfelder ist unerlédsslich. Die Netzzuverldssigkeit muss weiterhin
erlosneutral flir Netzbetreiber im Regelverfahren bewertet werden, ohne eine Verknipfung mit der
Netzleistungsfahigkeit im Sinne der Energiewendekompetenz herstellen zu wollen. Diese klare Trennung stellt sicher,
dass die bewdhrte Methodik zur Netzzuverldssigkeit nicht durch zusétzliche Anforderungen oder eine erhdhte
Komplexitat_durch die Einflihrung der Energiewendekompetenz beeintrachtigt wird. Gleichzeitig ermdglicht dies eine
gezielte Entwicklung geeigneter Bewertungsmethoden fiir die Energiewendekompetenz.

Zur Netzzuverldssigkeit:
Wir beflirworten die Beibehaltung der bestehenden Methodik zur Bestimmung des Qualitdtselements
«Netzzuverldssigkeit Strom", da sie sich in der Praxis bewé&hrt hat. Besonders wichtig sind dabei:

e  Fortflihrung der derzeit geltenden Datendefinitionen,

e Beriicksichtigung struktureller Unterschiede, insbesondere in der Mittelspannung,

e Makroékonomische Herleitung der Monetarisierung,

e  Ausschluss von Versorgungsunterbrechungen aufgrund ,Hoherer Gewalt” gemaR den aktuell giiltigen Leitlinien
der Bundesnetzagentur,

e Teilnahme und Datennutzung ausschlief3lich fiir Netzbetreiber im Regelverfahren.

Die positiven Entwicklungen seit Einfliihrung der bisherigen Qualitdtsregulierung auf die Netzzuverldssigkeit Strom
belegen deren Wirksamkeit und sprechen fiir eine Beibehaltung des bewéhrten Verfahrens. Modifikationen an der
etablierten Methodik mussten insofern deutliche Vorziige aufweisen. Vor diesem Hintergrund sind auch die
Uberlegungen der BNetzA im Eckpunktepapier ,Eckpunkte zu den Methoden der Anreizmechanismen fiir die
Versorgungsqualitdt von Energieversorgungsnetzen — insbesondere zur Steigerung der Energiewendekompetenz”
(GBK-24-02-1#4) aus Oktober 2024 hinsichtlich einer verédnderten Anerkennungspraxis fiir den Stérungsanlass
.Hohere Gewalt" sehr kritisch zu betrachten, was wir hiermit erneut zum Ausdruck bringen mochten. MaRgebliche
Zielstellung der Qualitatsregulierung ist seit jeher nicht die Erreichung einer jederzeitigen Versorgungszuverléssigkeit
um jeden Preis, sondern das Bestreben, ein volkswirtschaftlich optimales Qualitdtsniveaus zu gewahrleisten, bei dem
der Grenznutzen einer weiteren Verbesserung der Versorgungszuverlassigkeit den Grenzkosten der Netzbetreiber fiir
die entsprechenden Netzmalinahmen entspricht. Daher ist es von entscheidender Bedeutung, klar zu definieren, fiir
welche auflerordentlichen Ereignisse das Stromversorgungsnetz in Deutschland gewappnet sein muss, ohne dass dies
zu Versorgungsausféllen fiihrt. Mit den Hinweispapieren der Bundesnetzagentur und der Rechtsprechung aus mehreren
Verfahren liegen hinsichtlich der Kategorie ,Héhere Gewalt” mittlerweile praktikable und bewéhrte Ansétze fiir die
Abgrenzung vor (bspw. Ereignisse aufgrund Windstédrke > 10 Beaufort). Die behdrdlicherseits gedulRerte Idee einer
Verscharfung dieser Grenzwerte, um die Fallanzahl und damit den behordeninternen Prifungs- und
Verwaltungsaufwand fiir HG-Ereignisse zu reduzieren, ist sehr deutlich abzulehnen. Neben dem Umstand, dass die
monetdren Wirkungen flr die betroffenen Netzbetreiber unberiicksichtigt blieben und der behdérdliche Aufwand
unternehmensindividuell in Rechnung gestellt wird, wéare damit implizit eine drastische Verdnderung der Vorgaben durch
neue Grenzwerte bzw. Normvorgaben fiir die Netzlandschaft (z.B. im Bereich der Statik von technischen Anlagen
hinsichtlich Schneelasten oder Windereignissen) in Deutschland verbunden. Zukiinftig wéren bei Umsetzung der
angedachten Verscharfungen dann bspw. samtliche Freileitungen fiir Orkanbden oder gar Windhosen zu ertlichtigen.
Derartige Ereignisse mogen statistisch gesehen in den letzten Jahren eventuell auch in Deutschland vermehrt zu
beobachten sein, es handelt sich dabei dennoch in der Regel um sehr lokal begrenzte und stochastische Ereignisse. Ein
Interesse der Kunden an einem allgemeinen Ausbau des Netzes zur Absicherung gegen derartige Extremereignisse ist
nicht erkennbar, ebenso wenig eine entsprechende Zahlungsbereitschaft. Mit Blick auf die tbrige Infrastruktur ist eine
derartige Forderung auch nicht nachvollziehbar. Bei Unwettern werden bspw. der Bahn-, Schiffs- und Luftverkehr
vorsorglich eingestellt oder in Hochwassergebieten die Wohnorte evakuiert. Dariiber hinaus bestehen vor dem
Hintergrund der Herausforderungen der umzusetzenden Energiewende auch keine freien Kapazitaten (weder monetar
noch bezliglich zusatzlichen Materials und Baudienstleistern).
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Ergédnzend weisen wir darauf hin, dass eine Verédnderung der HG-Einordnung zu erheblichen Verwerfungen in der
Datenbasis fiihren (bspw. sei hier auf die Extremwerte einzelner Netzbetreiber aufgrund des Ahrtal-Hochwassers
verwiesen) und damit die bisherigen Methoden zur Ermittlung der Referenzwertfunktion gegebenenfalls nicht mehr
fortgefiihrt werden kdnnen.

Zur Netzleistungsfahigkeit:

Die Energiewendekompetenz (EWK) der Netzbetreiber als Teil der Netzleistungsfahigkeit stellt nicht nur ein zusatzliches
Qualitatsmerkmal dar, sondern fordert eine eigenstdndige Systematik. Die EWK sollte nicht allein in die bisherige
Qualitatsregulierung einbezogen werden, da die Anforderungen an die Netzzuverldssigkeit und die EWK fir die
Transformation von Stromnetzen unterschiedlich sind. Netzbetreiber, die in besonderem Male von der Energiewende
betroffen sind und eigens dafiir Prozesse schaffen, sollten in einer eigenstdndigen Systematik belohnt werden.

Das E.ON-Modell zum Leistungs- und Skalierungselement (LSE) stellt einen innovativen Ansatz dar, um die
Energiewendekompetenz (EWK) von Netzbetreibern zu férdern und die Transformation der Stromnetze effizienter zu
gestalten. Die Energiewendekompetenz, wie von der BNetzA vorgeschlagen, als neues, zusétzliches Qualitdgtsmerkmal
eines Netzbetreibers ist ein erster Schritt, die Betroffenheit von der Energiewende und die Auspragung einer derartigen
Kompetenz liber Kennzahlen zu messen. Eine alleinige Einbeziehung in die bisherige Qualitdtsregulierung ist jedoch
aufgrund der heterogenen Anforderungen eines Qualitdtselements fiir die Netzzuverladssigkeit und einer EWK fiir die
Transformation von Stromnetzen weder sachgerecht noch sinnvoll. Netzbetreiber, die in einem besonderen Male von
der Energiewende betroffen sind und eigens dafiir Prozesse schaffen sowie ihre Leistung fiir die gesamte Branche
einbringen, sollten in einer eigenstidndigen Systematik belohnt werden. Die Abbildung der EWK bedarf eines
eigenstandigen Raumes mit einem hierfiir erarbeiteten Leistungsmechanismus. Damit ist die EWK in der Betrachtung
mit der Energiewende-,Leistungsfahigkeit” gleichzusetzen. Wir sehen darin eines der wesentlichen zukunftsgerichteten
Anreizelemente die EWK bei allen Netzbetreibern zu steigern und die Umsetzung der Energiewende zu beschleunigen.
Wir verstehen Energiewendeleistungsfahigkeit als groflen neuen, vor allen Dingen als strukturiert und langerfristig
angelegten sowie wirkenden Regulierungsansatz. Wir lehnen es daher ab, die Leistungsféahigkeit ausschlief3lich in einer
verengten Kennzahldebatte zu fiihren. Die Energiewende nimmt an Geschwindigkeit und Komplexitat stetig zu. Das
erfordert vor allem eine systematische Vorbereitung der Netzbetreiber aller Spannungsebenen und
Versorgungsaufgaben.

Unser, am 29.01.2025 vorgestelltes, Modell beinhaltet das Leistungs- und Skalierungselement (LSE) als ein zentrales
Instrument zur Férderung der EWK. Es besteht aus zwei wesentlichen Komponenten: dem Leistungselement und dem
Skalierungselement. Das Leistungselement betrifft notwendige Vorarbeiten fiir die Umsetzung innovativer Losungen,
die nur einmalig (in der gesamten Branche) erbracht werden missten, wie Voruntersuchungen, Anwendungskonzepte
und Standardisierungsvorschlage. Das Leistungselement des LSE reizt Netzbetreiber an, einmalige Leistungen fir die
gesamte Branche zu erbringen und die Transformation der Energienetze vorantreiben. Dadurch, dass ein Netzbetreiber
oder einige wenige Netzbetreiber in einer Kooperationsgemeinschaft Losungen fiir alle Netzbetreiber entwickeln,
werden immense volkswirtschaftliche Kosten eingespart und die Umsetzung der Energiewende erfolgt schneller. Die
gleichen Vorteile treffen auch auf das Skalierungselement zu. Das Skalierungselement betrifft Anstrengungen zur
Effizienzverbesserung und Beschleunigung von Prozessen, die bei sehr vielen Netzbetreibern hiufig durchlaufen werden
und hohen Aufwand erzeugen. Es wird durch unseren Ansatz vermieden, dass unzahlig viele Lésungen parallel und
unkoordiniert entwickelt werden, die inkompatibel zueinander sind und im Nachgang vereinheitlicht werden missen.
Somit konnen bereits entwickelte Standardisierungsprojekte auf die gesamte Netzbranche skaliert werden, wodurch ein
essenzieller volkswirtschaftlicher Nutzen durch die Realisierung von OptimierungsmalRnahmen in der Transformation
der Energiewirtschaft generiert wird.

Eine aktiv gestaltende Anreizregulierung ist entscheidend fiir die Férderung der EWK. Durch gezielte Anreize kénnen
Kompetenzzentren entstehen, die die Energiewende beschleunigen und volkswirtschaftlich effizienter gestalten.
Langfristige und dauerhafte Vorteile konnen durch die Initiierung und Beschleunigung von Entwicklungen und
Innovationen erreicht werden. Das Ziel-Modell muss so gestaltet sein, dass es echte Anreize schafft, um die
Energiewende zu beschleunigen und volkswirtschaftlich effizient zu gestalten. Durch verstérkte Zusammenarbeit der
Netzbetreiber konnen kosteneffiziente und nachhaltige Losungen entstehen, die der gesamten Volkswirtschaft
zugutekommen. Die Standardisierung innerhalb der Branche sollte gefordert werden, ohne diese anzuordnen. Dies
ermdglicht die Entwicklung von Konzepten und Lésungen, die von vielen betroffenen VNB umgesetzt werden kénnen.

Das E.ON-Modell zum LSE ist ein Ansatz ist, um die Energiewendekompetenz der Netzbetreiber zu férdern und die
Transformation der Stromnetze effizienter zu gestalten. Durch gezielte Anreize und eine aktiv gestaltende
Anreizregulierung kénnen Kompetenzzentren entstehen, die die Energiewende beschleunigen und volkswirtschaftlich
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effizienter gestalten. Die BNetzA sollte dabei eine koordinierende Rolle Gbernehmen und sicherstellen, dass die
entwickelten Lsungen anerkannt werden.

Zur Netzservicequalitat:

Wir teilen die Einschatzung der Bundesnetzagentur, dass aktuell keine zusatzlichen Anreize zur Forderung der
Netzservicequalitat erforderlich sind. Wie bereits in unserer Stellungnahme zum BNetzA-Eckpunktepapier zu den
Methoden der Anreizmechanismen fiir die Versorgungsqualitidt von Energieversorgungsnetzen (GBK-24-02-1#4) vom
29. November 2024 dargelegt, existieren bereits zahlreiche Verdffentlichungs- und Berichtspflichten, denen die
Netzbetreiber nachkommen. Die Einflihrung weiterer regulatorischer MaBnahmen wiirde demnach keinen zusétzlichen
Mehrwert schaffen und ist daher nicht erforderlich.

Verdffentlichung von Netzbetreiberdaten

Die Bundesnetzagentur fiihrt aus, dass die Verdffentlichung von Netzbetreiberdaten Einblicke in wichtige Bestandteile
der Regulierung ermogliche und zugleich ein regulatorisches Element sei. Dies gelte insbesondere im nicht-
monetarisierten Bereich. Dem stimmen wir ausdriicklich zu. Die Verdéffentlichung sollte deshalb grundsatzlich alle
erhobenen netzbetreiberindividuellen Daten umfassen.

Speziell auf die Netzzuverldssigkeit Strom kann die Transparenz weiterhin verbessert werden, indem die
veroffentlichenden Berichte gemaB den Meldepflichten in § 52 EnWG nicht mehr in anonymisierter, sondern
unternehmensindividueller Form publiziert werden. Die hieraus resultierenden Vorteile erstrecken sich weit tber die
Qualitdtsregulierung  hinaus. Sie kdnnen sich  beispielsweise vorteilhaft auf den Wettbewerb in
Konzessionsvergabeverfahren und Investitionsentscheidungen potenzieller Neukunden auswirken.

Bezogen auf die Energiewendekompetenz im Rahmen der Netzleistungsfahigkeit méchten wir an dieser Stelle erneut die
Gelegenheit nutzen darauf hinweisen, dass die Erhebung der Daten mit erheblichen Herausforderungen verbunden ist
(vgl. hierzu auch unsere Stellungnahme zur BNetzA-Konsultation der Festlegung der Datenerhebung zur
Weiterentwicklung der Qualitatsregulierung hinsichtlich der Netzzuverlédssigkeit, der Netzleistungsfahigkeit und der
Netzservicequalitdt im Strombereich (GBK-24- 02-1#5) und Stellungnahme zur BNetzA-Konsultation zum Energie
Monitoring 2025 vom 14. Februar 2025). Die Qualitat und Vergleichbarkeit der Daten miissen zwingend gewahrleistet
sein, um fundierte Aussagen treffen zu kénnen. Eine riickwirkende Erhebung von Daten Gber mehrere Jahre stellt die
Netzbetreiber vor grofle Herausforderungen, da die Daten in der vorgesehenen Granularitat und Detailtiefe bisher nicht
vorlagen und umfangreiche Datenauswertungen zeitintensiv und kostenaufwendig sind. Zudem ist sicherzustellen, dass
die erhobenen Daten valide und belastbar sind, um eine faire und transparente Bewertung der Netzbetreiber zu
ermdglichen.

Kennzahlenvorgaben

Die Bestimmung und Weiterentwicklung der verwendeten Kennzahlen darf nicht ausschlieRlich auf einer statistischen
Grundlage basieren. Vor allem bei Parametern, die technische Aspekte betreffen — etwa die Netzzuverldssigkeit und
Netzleistungsféahigkeit — ist es unerlésslich, dass die Regulierungsbehdrde einen ingenieurwissenschaftlichen Ursache-
Wirkungs-Zusammenhang belegt. Dieser Nachweis muss durch ein unabhéngiges Gutachten erfolgen, um
sicherzustellen, dass Netzbetreiber tatsédchlich die Mdglichkeit haben, die jeweiligen Parameter zu beeinflussen. Zudem
muss berlicksichtigt werden, dass selbst bei einer wissenschaftlich belegten Kausalitdt nicht in jedem Fall eine
Steuerungsmaoglichkeit fiir Netzbetreiber gegeben ist. Die Auswahl der relevanten Parameter muss auf einer fundierten
und sachgerechten Basis erfolgen. Dabei sind statistische Signifikanz, technische Eignung sowie die Vermeidung von
Verzerrungen zwingend zu beachten.

Der von der Bundesnetzagentur verwendete Begriff ,hinreichend belastbare Daten” muss sicherstellen, dass die
quantitativ erhobenen Daten von hoher Qualitat sind. Eine sachgerechte Regulierung setzt voraus, dass nicht nur eine
ausreichende Menge an Daten vorliegt, sondern dass auch deren Qualitdt gewahrleistet wird. Eine Bewertung der
Netzqualitdt kann nicht allein auf einer Datensammlung ohne inhaltliche Priifung basieren. Dies wiegt umso schwerer,
da eine Monetarisierung von Qualitdtsabweichungen auf Basis dieser Daten nicht ausgeschlossen wird. Daher ist es
zwingend erforderlich, dass die Erhebung von Kennzahlen sowohl quantitativ als auch qualitativ den héchsten Standards
entspricht. Hierbei sind die grundlegenden Qualitatskriterien — Reproduzierbarkeit, Objektivitédt, Verlasslichkeit und
Giiltigkeit — stets anzuwenden. Andernfalls entsteht ein Zustand der Beliebigkeit, der nicht mit den regulatorischen
Vorgaben vereinbar ist. Eine Klarstellung in Tenor 12.4 ist unabdingbar, um sicherzustellen, dass alle genutzten Daten
sowohl in hinreichender Menge als auch in entsprechender Qualitdt vorliegen. Dies erfordert insbesondere
Plausibilitatspriifungen und Analysen von Ausreil3ern. Darliber hinaus miissen neue Kennzahlen und Datenerhebungen
zunéchst in einer mindestens dreijahrigen Testphase validiert werden, bevor sie endgiiltig in die Regulierung einflieRen.
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Nur durch eine fundierte wissenschaftliche Uberpriifung kann sichergestellt werden, dass die erhobenen Daten den
regulatorischen Anforderungen entsprechen.

Die Verpflichtung, dass Netzbetreiber Abweichungen von Kennzahlenvorgaben an die Regulierungsbehorde melden
sollen, ist nicht zielfiihrend. Die Festlegung von Zielwerten durch die Regulierungsbehdrde setzt voraus, dass diese zuvor
ermittelt und durch die Behorde selbst validiert wurden. Daraus ergibt sich, dass auch die Kontrolle von Abweichungen
in der Verantwortung der Behorde liegt, wie es bei allen anderen Datenerhebungsprozessen ebenfalls der Fall ist. Diese
Verantwortung kann nicht auf Netzbetreiber lbertragen werden. Die vorgeschlagene Regelung suggeriert eine
Verschiebung der Kontrollpflicht, die jedoch origindr der Regulierungsbehdrde obliegt und von Netzbetreibern nicht
Ubernommen werden kann. Aus diesem Grund lehnen wir diese Forderung entschieden ab.

Wir begriiRen die Offenheit der Bundesnetzagentur flr alternative monetére Anreizsysteme fir die
Energiewendekompetenz, die nicht ausschlieBlich auf einem Bonus-Malus-Mechanismus beruhen. Die Mdglichkeit,
gezielt Zuschlége fiir Netzbetreiber zu gewahren, die Kennzahlenvorgaben Ubertreffen, stellt einen positiven Ansatz dar.
Der in Tenorziffer 12.4 S. 3 enthaltene Zusatz "insbesondere" zeigt, dass grundsétzlich auch andere Formen der
finanziellen Anreize neben den bisherigen Abschldgen oder Zuschlagen denkbar sind. Auch wenn derzeit keine konkreten
Umsetzungspléne vorliegen, sollte dieses Potenzial weiter ausgebaut werden. Eine konsequente Férderung der
Energiewendekompetenz kann durch differenzierte finanzielle Anreize sinnvoll unterstiitzt werden, um die
Leistungsfahigkeit der Netzbetreiber gezielt zu steigern. Ferner sprechen wir uns ausdriicklich gegen pauschale
Abschlage aus. Nicht jeder Verteilnetzbetreiber muss zwangslaufig Gber dieselbe Expertise zur Energiewende verfiigen,
insbesondere wenn die strukturellen oder geografischen Rahmenbedingungen variieren. Die Herausforderungen, die mit
der Energiewende einhergehen, sind regional unterschiedlich ausgeprdgt. Eine einheitliche Bewertung aller
Netzbetreiber ohne Berlicksichtigung dieser Unterschiede ist nicht sachgerecht. Abschldge dirfen nur dann
vorgenommen werden, wenn sie auf nachweislich belastbaren und qualitativ fundierten Daten basieren, die eine
eindeutige und nachvollziehbare Abweichung von den Zielwerten belegen. Eine differenzierte und faire Bewertung der
spezifischen Gegebenheiten jedes Netzbetreibers ist essenziell, um eine sachgerechte und ausgewogene Regulierung zu
gewabhrleisten.

Einbezug objektive strukturelle Unterschiede

Aus unserer Sicht missen ,objektive strukturelle Unterschiede” (z.B. aus der Topografie und unterschiedlichen
Versorgungsaufgaben) bei der Ausgestaltung der Netzzuverldssigkeit und der Netzleistungsfahigkeit zwingend
einbezogen werden. Zudem sollte die Beurteilung der Relevanz dieser Unterschiede fiir die Kennzahlen und
Kennzahlenvorgaben durch die Regulierungsbehorde auf wissenschaftlicher Grundlage erfolgen.

Es ist wichtig zu beriicksichtigen, dass Netzbetreiber in unterschiedlichen Regionen Deutschlands unterschiedlich stark
von der Energiewende betroffen sind. Die heterogenen Versorgungsaufgaben von Netzbetreibern kdnnen in der neben
einer rein kennzahlenlastigen Betrachtung nicht addquat abgebildet werden. Ein Kennzahlensystem greift hier zu kurz,
da es die spezifischen regionalen Unterschiede und die damit verbundenen Herausforderungen nicht ausreichend
beriicksichtigt. Das E.ON-Modell zum Leistungs- und Skalierungselement (LSE) bietet hingegen eine Lésung, um Anreize
zu setzen und volkswirtschaftlichen Nutzen zu bewirken. Durch das LSE-Modell werden Netzbetreiber dazu motiviert,
innovative Losungen zu entwickeln und Prozesse zu standardisieren, die auf die spezifischen Bedirfnisse und
Herausforderungen ihrer jeweiligen Versorgungsgebiete zugeschnitten sind. Dies fiihrt zu einer effizienteren Umsetzung
der Energiewende und generiert erhebliche volkswirtschaftliche Vorteile.

Methodenfestlegungen

E.ON begriit das Vorgehen der BNetzA, dass ndhere Regelungen zur Ausgestaltung der Qualitdtsregulierung
einschlieflich des Adressatenkreises durch spatere Methodenfestlegungen geregelt werden sollen. Wie bereits im
Rahmen unserer Stellungnahme zum BNetzA-Eckpunktepapier zu den Methoden der Anreizmechanismen fiir die
Versorgungsqualitdt von Energieversorgungsnetzen (GBK-24-02-1#4) vom 29. November 2024 dargelegt, sollte im
Hinblick  auf  die bestehende  Qualitatsregulierung Netzzuverlédssigkeit ~ Strom (Vergleich der
Versorgungsunterbrechungen) der Adressatenkreis nicht erweitert werden. Die Versorgungsqualitat in Deutschland ist
im internationalen Vergleich bereits auf einem sehr hohen Niveau. Es ist nicht zu erwarten, dass sich die
Versorgungsqualitdt durch z.B. die Hinzunahme der Netzbetreiber im vereinfachten Verfahren nochmal erheblich
verbessern wird und die Datenqualitdt eher darunter leidet. Dem zu erwartend geringen Nutzen wiirde hingegen ein
hoher Aufwand gegeniiberstehen. Im Gegensatz dazu sollte gutachterlich jedoch gepriift werden, ob der Adressatenkreis
fir die Energiewendekompetenz erweitert werden sollte, denn von der Energiewende kdonnen auch Netzbetreiber im
vereinfachten Verfahren betroffen sein. Die Erweiterung des Adressatenkreises sollte jedoch sorgfaltig gepriift werden,
um sicherzustellen, dass die Heterogenitét bei der Betroffenheit der Energiewende korrekt und umfassend abgebildet
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wird und es zu keinen Verzerrungen kommt. Des Weiteren sollten Aufwand und Nutzen einer Erweiterung umfassend
analysiert werden.

13. Harterall

Keine Stellungnahme.
14. Regulierungskonto

Keine Stellungnahme.

15. lbergang von Netzen, Netzzusammenschliisse und -aufspaltungen

Die EON-Netzbetreiber begriiBen den Vorschlag der Bundesnetzagentur, Netziibergédnge perspektivisch Uber das
Instrument von KKAb und KKAuf im Rahmen eines Anzeigeverfahrens abbilden zu wollen. Mit Blick auf die
Gasnetztransformation von Erdgas zu Wasserstoff stellt dies ein unbirokratisches Mittel dar, die Anlagen innerhalb
eines Netzbetreibers jahrlich entsprechend den Angaben im Tatigkeitsabschluss wechseln zu lassen.

Aus den Ausfiihrungen unter Tenorziffer 15.8 geht allerdings nicht eindeutig hervor, ob die dort angegebene Formel zur
Beriicksichtigung von OPEX im Rahmen von Netziibergédngen auch fiir die Netziibergange innerhalb eines Netzbetreibers
verpflichtend gelten soll. Aus EON-Sicht ist es so geregelt, dass an erster Stelle immer eine individuelle Vereinbarung
steht und die Formel nur im Falle einer Nichteinigung zwischen verschiedenen Netzbetreibern im Streitfall verpflichtend
angewendet werden soll.

16. Vereinfachtes Verfahren und Kleinstnetzbetreiberregelung

Hinweis: die Bundesnetzagentur hat Mitte Februar angekiindigt, dass am 14.03. ein Expertenaustausch zum
Vereinfachten Verfahren und zur Kleinstnetzbetreiberregelung stattfinden wird. GemaR vorliegender Agenda soll Gber
die Teilnahmevoraussetzungen und Rechtsfolgen der neuen Systematik beim vereinfachten Verfahren gesprochen
werden. Da zum Zeitpunkt der Erstellung der RAMEN-Stellungnahme diese Informationen und insbesondere der
Datensatz der Netzbetreiber mit Angabe der Ausgangsniveaus zur Nachvollziehbarkeit der Methodik nicht (vollstandig)
vorliegt, kann momentan diese Stellungnahme nur auf Grundlage der derzeit bekannten Informationen erstellt werden.
Wir behalten uns daher ausdriicklich vor, eine weitere Stellungnahme nach dem Expertengespridch am 14.03.
einzureichen. Dies betrifft insbesondere eine abschlieRende Bewertung der beiden Methoden zur Bestimmung der
Grenzwerte zum vereinfachten Verfahren (Anzahl Kunden / Messlokationen versus wirtschaftliche Leistungsfahigkeit
der VNB).

Ausgangslage

Durch die Teilnahme am vereinfachten Verfahren (§ 24 ARegV) sollen ,kleinere” Netzbetreiber vor dem regulatorischen
Aufwand im Rahmen eines umfassenden Anreizregulierungssystems geschiitzt werden und so die Mdglichkeit haben,
nicht am Effizienzvergleich (reguléres Verfahren) teilzunehmen. Stattdessen wird fiir diese VNB ein Effizienzwert
bestimmt, welcher sich als gewichteter Durchschnitt aus den Effizienzwerten der im Regelverfahren teilnehmenden
Verteilnetzbetreiber aus der vorangegangenen Regulierungsperiode ergibt.

Bisher konnten Netzbetreiber am vereinfachten Verfahren teilnehmen, an deren Gasverteilernetz weniger als 15.000
Kunden oder an deren Elektrizitdtsverteilernetz weniger als 30.000 Kunden unmittelbar oder mittelbar angeschlossen
sind. Als entsprechendes Kriterium wurden die Zdhlpunkte/Messlokationen herangezogen. Die unter dieser Schwelle
befindlichen Netzbetreiber haben das Wahlrecht am vereinfachten Verfahren teilzunehmen und missen bei der
jeweiligen Regulierungsbehdrde bis zum 31. Marz des vorletzten der Regulierungsperiode vorangehenden
Kalenderjahres einen Antrag zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren stellen.

In Deutschland sind rd. 850 der Netzentgeltregulierung unterliegende Strom- und 700 Gasverteilnetzbetreiber bekannt,
von diesen nehmen rd. 650 Strom-VNB bzw. 500 Gas-VNB am vereinfachten Verfahren teil (rd. 77 % im Strom, rund
72 % im Gas), die anderen rd. 200 VNB (rd. 23 % im Strom bzw. 28 % im Gas) sind dementgegen im Regelverfahren
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aktiv und sind damit den aus den jeweiligen Regulierungsperioden ergebenden Effizienzvorgaben (Effizienzmodell /
Methodik) unterworfen.

Anpassungen

Gemal RAMEN-Tenorierung soll das Kriterium der angeschlossenen Kunden nach Einschatzung der Bundesnetzagentur
aufgrund definitorischer Unklarheiten und einer unzureichenden Abbildung der wirtschaftlichen und administrativen
Leistungsfahigkeit eines Netzbetreibers, zukiinftig nicht mehr als Kenngréf3e zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren
dienen. Als Hintergrund wird genannt, dass bisher auch Unternehmen mit hoher wirtschaftlicher und administrativer
Leistungsfahigkeit, aber nur wenigen angeschlossenen Kunden, am vereinfachten Verfahren teilnehmen konnten.
Stattdessen soll zukiinftig ein wirtschaftlicher Schwellwert ermittelt und als KenngréRe verwendet werden, ob ein VNB
im Sinne des Verfahrens als ,klein” eingestuft wird und beim vereinfachten Verfahren teilnehmen darf.

Die Bundesnetzagentur stellt zur Bestimmung des Schwellwertes zunédchst auf das um die vorgelagerten Netzkosten
bereinigte Ausgangsniveau der VNB der Vorperiode zur Abbildung der wirtschaftlichen Leistungsfahigkeit der
Unternehmen ab. Auf dieser Basis wird eine Marktabdeckung zur Einbeziehung in das Regelverfahren vorgegeben. Unter
Einbeziehung aller der GroRe nach absteigend sortierten Netzbetreiber betragt der Schwellwert im Strom 90 % und im
Gas 82 % aller bereinigten Ausgangsniveaus. Sofern ein VNB mit seinem bereinigten Ausgangsniveau unter diesem
Schwellwert verbleibt, hat er das Wahlrecht, am vereinfachten Verfahren teilzunehmen. Bei der Bestimmung der
Marktabdeckung stellt die Bundesnetzagentur auf die zum Zeitpunkt der Bestimmung bundesweit veroffentlichten
Ausgangsniveaus gemaft § 23b EnWG ab

Anmerkungen zu den geplanten Anpassungen im vereinfachten Verfahren

Da sich der Effizienzwert fiir die Netzbetreiber im vereinfachten Verfahren als gewichteter Durchschnitt aus den
Effizienzwerte der im Regelverfahren teilnehmenden Netzbetreiber aus der vergangenen Regulierungsperiode ergibt,
sollte gewahrleistet sein, dass die Netzbetreiber im Regelverfahren strukturell mit Netzbetreibern im vereinfachten
Verfahren vergleichbar sind. Andernfalls wiirde das Effizienzergebnis einer strukturell anderen Gruppe auf den weitaus
groRten Teil der Netzbetreiber angewendet werden, obwohl dies von deren individueller Effizienzsituation vollkommen
entkoppelt ist. Unter diesem Gesichtspunkt ist daher zwingend zu begriinden, warum die Marktabdeckung tberhaupt
Anwendung finden soll und auf welcher Grundlage, die fiir diese gewahlten Schwellwerte von 90 % im Strom bzw. 82 %
im Gas ermittelt worden sind. Dies ist von der Bundesnetzagentur im weiteren Verlauf zu erértern.

Vorliegender Datenumfang und Antragsstellung

Hinsichtlich der Datenqualitdt ist zunadchst anzumerken, dass die unter Netzentgelttransparenz.de von den
Regulierungsbehdrden verdffentlichten Daten beziiglich der Kosten von Strom- und Gasnetzbetreibern nach
§ 23b EnWG unvollsténdig sind und bedenkliche Inkonsistenzen aufweisen:

e So umfassen die Daten gemalR § 23b EnWG nicht alle (aktiven) Netzbetreiber (insbesondere fehlen die
Netzbetreiber der Landesregulierungsbehdrden Mecklenburg-Vorpommern und Rheinland-Pfalz). Insgesamt
umfasst die bisherige Veroéffentlichung nach § 23b EnWG noch nicht einmal alle Netzbetreiber des
Regelverfahrens.

e Die Angaben fiir die Einzeljahre (2021 bis 2024) weisen unterschiedlich viele Datenpunkte auf — die Daten
werden hierbei von den Regulierungsbehdrden in den einzelnen Jahren unterschiedlich gepflegt.

o  Esbestehen bspw.im Strom Inkonsistenzen zwischen den Tabellenbléttern ,Stromnetzbetreiber” sowie ,8§ 23b
Abs. 1 Nr. 8 EnWG (Strom)”, in denen flr dasselbe Jahr eine unterschiedliche Anzahl an Verteilernetzbetreibern
aufgefiihrt. Vereinzelt werden im Tabellenblatt ,§ 23b Abs. 1 Nr. 8 EnWG (Strom)” Unternehmen der Kategorie
«Verteilernetzbetreiber” zugeordnet, allerdings existieren keine korrespondierenden Angaben im Tabellenblatt
Stromnetzbetreiber”.

e Die Datenveroffentlichung erfolgt durch die Regulierungsbehdrden teilweise ohne Angabe einer
Betriebsnummer bzw. Netznummer. Zudem wird vereinzelt die 8-stellige Betriebsnummer nur mit 7 Stellen
oder sogar mit 9 Stellen ausgewiesen.

e Vereinzelt werden im Strom Eintrage flr Netzbetreiber aus dem Gas-Betriebsnummernkreis ausgewiesen und
vice versa.

Insgesamt ist die damit zur Verfligung stehende Datengrundlage als unvollstindig und unplausibel einzustufen. Es liegt
eine Informationsasymmetrie zwischen Branche und Bundesnetzagentur vor. Es erscheint dulRerst risikoreich, auf solch
einer Datengrundlage eine Festlegung zur Bestimmung des Schwellenwertes fiir das vereinfachte Verfahren zu treffen,
die fiir die betroffenen Unternehmen und die Zusammensetzung des Regelverfahrens weitreichende Auswirkungen hat.
Zudem kann mit der derzeitigen Datengrundlage die Branche oder andere Dritten nicht nachvollziehen, ab welcher
Kostenschwelle sich die geplante Marktabdeckung von 90 % im Strom bzw. 82 % im Gas ergibt, ab der die
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Wahlmaglichkeit zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren entfallt und die Teilnahme am Regelverfahren verpflichtend
ist. Sollte der Bundesnetzagentur hierzu eine andere Datenbasis vorliegen, mit der sie die vorgeschlagenen Schwellwerte
der Marktabdeckung von 90 % bzw. 82 % abgeleitet hat, sollte diese der Branche bereitgestellt werden.

Das von der Bundesnetzagentur vorgeschlagene Kriterium hat zudem den klaren Nachteil, dass die Entscheidung tiber
die Teilnahme am vereinfachten Verfahren / Regelverfahren auf historischen Daten mit grofem Zeitverzug und nicht auf
einer aktuellen Datenbasis erfolgen muss: So plant die Bundesnetzagentur nach unserem Verstandnis den Schwellwert
in der ersten vollstdndigen Kalenderwoche des vorletzten der Regulierungsperiode vorangehenden Kalenderjahres zu
bestimmen und hierbei auf das von der jeweils zustédndigen Regulierungsbehérde im Rahmen der Kostenpriifung
festgestellte und um die vorgelagerten Netzkosten bereinigte Ausgangsniveau der Vorperiode abzustellen.
Beispielsweise wiirde somit im Strom der Schwellwert fiir die 5. RP (2029-2033) durch die Bundesnetzagentur im
Januar 2027 auf Basis des Ausgangsniveaus der Kostenpriifung der Vorperiode (Basisjahr 2021) bestimmt - die
Entscheidungsgrundlage fiir die Teilnahme am vereinfachten Verfahren der Jahre 2029-2033 beruht also mit groflem
Zeitverzug auf den Werten des Jahres 2021. Zudem bleibt fraglich, ob die Bestimmung des Schwellwertes im Januar
2027 bei der Vielzahl der noch laufenden Kostenpriifungsverfahren der RP4 bzw. sogar noch offenen Verfahren der RP3
realistisch ist. Kritisch ist zudem anzumerken, dass sich das Ausgangsniveau von Netzbetreibern erhcht, welche
regulatorische Vorgaben wie bspw. zur Verkiirzung der Nutzungsdauern bei Bestandsanlagen (KANU 2.0) oder auch die
Bildung von Rickstellungen fiir die Stilllegung von Gasversorgungsnetzen nutzen. Demnach misste sichergestellt
werden, dass das Kriterium zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren nicht durch solche Faktoren verzerrt wird. Im
Gegensatz dazu ermdglich das jetzige Kriterium der Kundenzahl eine Entscheidung auf aktueller Datengrundlage.

Anzahl VNB im vereinfachten Verfahren

Eine Neuregelung des Schwellwertes wird Auswirkung auf die Anzahl Netzbetreiber im Regelverfahren entfalten.
Vermutlich wird die Neuregelung “neue” Teilnehmer im Effizienzvergleich zur Folge haben, zudem wéren insgesamt eine
sinkende Anzahl an Teilnehmern aber auch eine steigende Anzahl denkbar. Dies hat entsprechende Implikationen auf die
Durchfiihrung der Effizienzvergleichsverfahren.

Es ist anzunehmen, dass (fast) alle Netzbetreiber unterhalb des Schwellwertes das vereinfachte Verfahren wahlen
wiirden, da der Effizienzwert fir das vereinfachte Verfahren im Strom fir die 5. Regulierungsperiode mit rd. 97,8 % ein
(sehr) hohes Niveau erreicht hat und viele Netzbetreiber daher kein Risiko durch die Teilnahme am vereinfachten
Verfahren eingehen werden, zumal die Bundesnetzagentur im Rahmen des Positionspapiers zur Methodenfestlegung
flir das Regelverfahren weitere Effizienzverscharfungen (z.B. best-of-two) avisiert hat.

Implikationen aus neuen Teilnehmern im Regelverfahren

Eine weitere Verscharfung fir die Netzbetreiber im reguldren Verfahren besteht darin, dass nun auch Netzbetreiber, die
mit der alten Definitionsregelung (angeschlossene Kunden) vorher am vereinfachten Verfahren teilnehmen konnten, nun
am reguldren Verfahren teilnehmen miissen, da deren Ausgangsniveau tiber dem ermittelten (monetéren) Schwellwert
liegt (selbst die Bundesnetzagentur weist darauf hin, dass VNB mit hoher wirtschaftlicher und administrativer
Leistungsfahigkeit vorher am vereinfachten Verfahren teilgenommen hatten, s.o.). Nach Durchsicht der veréffentlichten
Datenbasis nach § 23 b EnWG wiirde dies insbesondere strukturell nicht vergleichbare Netzbetreiber mit besonderer
Versorgungsaufgabe betreffen (Chemieparks, Werksnetze), die die Effizienzgrenze fiir die anderen Netzbetreiber im
reguldren Verfahren deutlich verscharfen wiirde. Der gestiegenen Heterogenitdt im Datensatz ist durch eine Elimination
der strukturell nicht mit anderen Netzbetreibern vergleichbaren Netzen vor dem Effizienzvergleich zu begegnen.

Esist aufgrund des weiterhin gegebenen Wahlrechts zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren, auch fiir Netzbetreiber
mit kleinem Ausgangsniveau weiterhin moglich am reguléren Verfahren teilzunehmen. Die Teilnahme am reguléren
Verfahren wiirde - aufgrund des hohen gewichteten Effizienzwertes im vereinfachten Verfahrens - jedoch nur diejenigen
Netzbetreiber wéhlen, die sich aufgrund ihrer gegebenen Versorgungsstruktur relativ sicher sind, einen hohen
Effizienzwert im reguldren Verfahren zu erreichen. Dies umfasst dann folglich die Netzbetreiber, die eine besondere
Struktur aufweisen und/oder bei unterschiedlichen Vergleichsparametern spezifisch deutlich glinstiger sind als andere
Netzbetreiber. Dies wiirde die Effizienzvorgaben im reguldren Verfahren weiter verscharfen. Die Bundesnetzagentur
misste daher den Einfluss derjenigen Netzbetreiber, die auch ins vereinfachte Verfahren hatten wechseln kénnen, auf
einen unsachgemaRen Einfluss auf die Effizienzwerte der anderen VNB Uberpriifen.
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Implikationen aus einer verénderten Anzahl an Teilnehmern im Regelverfahren
Eine mogliche Verringerung der Anzahl der teilnehmenden Netzbetreiber am Regelverfahren wiirde zudem zukiinftig zu
deutlichen Verschérfungen der Effizienzvorgaben im reguléren Verfahren fiihren:

e die Anzahlder verwendeten Modellparameter kdnnte zukiinftig (deutlich) sinken, da das (zum Beispiel) bisherige
Modell mit 9 Vergleichsparametern (Strom RP 4) Gberspezifiziert wére und eine Durchfiihrung der SFA damit
deutlich erschwert oder sogar unmdoglich wére, sofern der Datensatz eine kritische Schwelle unterschreitet.

e eine verringerte Anzahl an Modellparametern wére aber insbesondere vor dem Kontext der angestiegenen
Heterogenitédt und der fiir die Zukunft zu erwartenden dynamisch verdnderlichen Strukturunterschieden
infolge der Transformation als dufRerst kritisch zu betrachten, da selbst bei einem reduzierten Datensatz noch
die unterschiedlichen Versorgungsaufgaben / Versorgungsdimensionen der verschiedenen Netzbetreiber im
Datensatz vorhanden wéren und Uber eine ausreichende Anzahl von Parametern addquat im Modell abgebildet
werden missen. Insbesondere in der DEA ist eine ausreichende Anzahl von (disaggregierten) Parametern
unerldsslich, um die kostentreibende Wirkung unterschiedlicher Netz- und Umspannebenen abbilden zu
kdnnen. Eine Verringerung der Modellparameter wiirde daher zu einer deutlich schlechteren Abbildung von
Heterogenitat fiihren. Dies fiihrt dazu, dass die Versorgungsaufgaben der Netzbetreiber nicht vollstdndig im
Effizienzvergleich abgebildet sind und als Ineffizienz interpretiert werden kdnnen.

e Die Neuregelung des Schwellwertes fiir das vereinfachte Verfahren darf somit keine negativen Riickwirkungen
auf die Abbildung der heterogenen Versorgungsaufgaben der Netzbetreiber im Effizienzvergleich entfalten.
Bisherige Sicherheitsaspekte wie die SFA-Skalierung, Bestabrechnung (Best-of-Four), Mindesteffizienz und
Effizienzbonus sind zum Schutz der Netzbetreiber im reguléren Verfahren beizubehalten und so auszugestalten,
dass die Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit sichergestellt ist.

Bei einem madglichen Anstieg der Anzahl der Teilnehmer am Regelverfahren ist mit einer weiteren Erh6hung der
Heterogenitat des Datensatzes zu rechnen, da VNB mit unterschiedlichen Entwicklungen im Transformationsprozess
neu im Effizienzvergleich zu berlicksichtigen sind. Dies ist im Effizienzmodell Uber Parametrierung und
Methodenumsetzung zu bertiicksichtigen.

Antragsverfahren und Beriicksichtigung von Anspruchsberechtigten auf das vereinfachte Verfahren

Als Vorschlag zur Vereinfachung der Regulierung und zum Blrokratieabbau ist zu priifen, ob die bisherige ,Opt in”-
Regelung zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren (Netzbetreiber, die an dem vereinfachten Verfahren teilnehmen
wollen, haben dies bei der Regulierungsbehérde jeweils bis zum 31. Mérz des vorletzten der Regulierungsperiode
vorangehenden Kalenderjahres zu beantragen.) in eine ,Opt out”-Regelung (Lediglich Netzbetreiber, die trotz
Unterschreiten des Schwellenwertes nicht an dem vereinfachten Verfahren teilnehmen und ins Regelverfahren
wechseln wollen, haben dies bei der Regulierungsbehdrde jeweils bis zum 31. Méarz des vorletzten der
Regulierungsperiode vorangehenden Kalenderjahres zu beantragen.) umgewandelt werden kann. Dies kdnnte das
Antragsverfahren erheblich vereinfachen und reduziert das Risiko einer ,versehentlichen Teilnahme" am Regelverfahren
mit Risiken fir das betroffene Unternehmen aber auch die anderen Teilnehmer am Regelverfahren, da sichergestellt sein
muss, dass dort alle Unternehmen strukturell vergleichbar sind.

Aber auch fir alle Teilnehmer, welche sich fiir die Teilnahme am Regelverfahren entscheiden, muss die strukturelle
Vergleichbarkeit (Heterogenitdt Stufe 1 gemaR Vertiefungsgesprdch vom 13. Februar zur Heterogenitdt und zum
vorausschauenden Netzausbau) durch die Bundesnetzagentur gewahrleistet werden. Mit jeder Regulierungsperiode hat
sich die Anzahl der Netzbetreiber im Regelverfahren, die unter dem Schwellwert liegen und am vereinfachten Verfahren
teilnehmen kdnnten (im Folgenden: ,kleine Netzbetreiber"), riickldufig entwickelt. Parallel dazu sind die Effizienzwerte
fir das vereinfachte Verfahren weiter angestiegen. Damit ist davon auszugehen, dass unter den gegebenen
Rahmenbedingungen fiir diese ,kleinen Netzbetreiber” ein hoher Anreiz zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren
besteht (s.o.). Trotz des Riickgangs dieser ,kleinen Netzbetreiber” im Regelverfahren, zeigen die Erfahrungen aus den
bisherigen Effizienzvergleichen aber auch, dass — malRgeblich zur Optimierung des Effizienzwertes begriindet - mit jeder
Regulierungsperiode neue Netzbetreiber durch Netzverdnderungen entstanden sind und am Regelverfahren teilnehmen,
die sich auf einzelne Versorgungsaufgaben (Ortsverteilung, Regionalverteilung, Transport) spezialisiert haben und unter
die Schwellwerte des vereinfachten Verfahrens fallen.

Es ist mit Blick auf den Riickgang der Anzahl der ,kleinen Netzbetreiber” im Regelverfahren und durch die Ausgriindung
neuer ,kleiner Netzbetreiber” daher davon auszugehen, dass sich nur diejenigen Netzbetreiber fiir die Teilnahme am
Regelverfahren bewusst entscheiden, die eine so hohe Kosteneffizienz aufweisen, dass sie im Regelverfahren das
Kostenbenchmark setzen oder eine dhnliche spezifisch glinstige Dimension aufweisen. Fiir diese Netzbetreiber ist damit
insbesondere in der DEA die Wahrscheinlichkeit grof3, dass diese als Peer-Unternehmen die Effizienzwerte anderer
Netzbetreiber - und oftmals wesentlich groRerer Netzbetreiber - beeinflussen.
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Hierbei muss durch die Regulierungsbehorde sichergestellt werden, dass diese Netzbetreiber tatsachlich strukturell mit
den lbrigen Teilnehmern am Effizienzvergleich vergleichbar sind, da die librigen Teilnehmer sonst eine nicht erreichbare
Effizienzvorgabe erhalten wiirden und im Effizienzvergleich benachteiligt wiirden.

Die Wahloption zum Regelverfahren diirften insbesondere Netzbetreiber mit objektiv strukturellen Unterschieden und
damit Netzbetreiber, die eine spezialisierte Versorgungsaufgabe aufweisen wahrnehmen (z.B. Werksnetze). Diese
wurden bereits vom BGH als Netzbetreiber mit besonders effizienten Versorgungsaufgaben identifiziert (Gas) und auch
im Strom-Benchmark haben diese Netzbetreiber als AusreiBer- und/oder Peer-Unternehmen Einfluss auf die
Effizienzwerte der anderen Unternehmen. Die Behdrde muss diese spezialisierten Unternehmen aus dem Datensatz
herausnehmen und sicherstellen, dass sie aus dem weiteren Effizienzverfahren ,entfernt” werden. Falls die Prifkriterien
der Bundesnetzagentur flir Heterogenitat Stufe 1 nicht auf vereinfachte Verfahrensteilnehmer anwendbar sein sollte,
muss Uber eine Einschrankung des Wabhlrechts fiir das Regelverfahren diskutiert werden, damit auf diesem Wege keine
Benachteiligung der Pflichtteilnehmer am Regelverfahren stattfindet.

17. Forschung und Entwicklung

Die Berticksichtigung von Forschungs- und Entwicklungskosten als separater Bestandteil der Regulierungsformel durch
die neue RAMEN-Tenorierung ist zu begriilen. Die Regelungen zu § 25a ARegV sollen demnach grundsétzlich
fortgefiihrt werden.

Bis dato wurden die Forschungs- und Entwicklungskosten in den dnbK unter nachfolgenden Kriterien aufgefihrt:

1. Zuschlag soll wie bisher 50 % des nicht &ffentlich geférderten Anteils der Gesamtkosten betragen (gemafR
entsprechender Kostennachweise)

2. \Voraussetzung ist weiterhin, dass die Kosten beim NB selbst anfallen und NB Férdermittelempfanger
staatlicher Energieforschungsforderung ist

3.  Weiterhin Anwendbarkeit bei Projekten, die durch eine Behdrde des Landes oder Bundes bewilligt und betreut
werden

4. Zeitverzug wie bisher von t-2 unter Berlicksichtigung von bereits im Ausgangniveau enthaltenen
Kostenbestandteile (nur Mehrkosten sind genehmigungsféhig)

5. Kosten, welche bereits im Rahmen des KKauf beriicksichtigt wurden, sind ebenfalls nicht anerkennungsfahig

6. Beantragung durch den NB erfolgt weiterhin zum 30.06.

Dieser Kriterienkatalog bleibt auch unter der RAMEN-Tenorierung weiterhin bestehen. Die Auslegung der in Frage
kommenden Forderprojekte halten wir jedoch unter heutigen Gesichtspunkten fiir duferst restriktiv. Da sich bisher die
Auslegung der zu berlicksichtigenden Projekte ausschlieBlich auf den nationalen Rahmen bezieht, empfehlen wir eine
Ausweitung auch auf européisch geférderte Projekte im Rahmen der aufzufiihrenden Kriterien.

Dariliber hinaus ist eine Berlicksichtigung der anfallenden Férderprojekte bis dato auf den Netzbetreiber beschrénkt,
wenn dieser auch gleichzeitig Antragsteller des Férderprojektes ist.

Hier empfehlen wir, den Bezugsrahmen zu erweitern. Eine Ausweitung des Kreises der zu beriicksichtigenden
Antragsteller (z.B. im Konzernverbund des Antragstellers) ist erstrebenswert. Auch sollte die Grundidee des aktuellen
§ 25a ARegV auch dann fiir Netzbetreiber Anwendung finden, wenn sie innerhalb eines Forschungsprojektes die Rolle
eines assoziierten Partners einnehmen. Hiermit wird der Leitgedanke unterstiitzt, innovative Entwicklungen zu férdern.

18. Mitteilung der angeschlossenen Kunden und der Belegenheit des
Netzes

Die Abfrage der angeschlossenen Kunden und der Belegenheit des Netzes sollte zukiinftig vor dem Hintergrund einer
doppelten Erhebung entfallen. Die Kennzahlen werden bereits Gber die jahrliche Monitoringabfrage erhoben. Dariiber
hinaus finden sich die Angaben zu der Belegenheit des Netzes im Jahresabschluss der Verteilnetzbetreiber, der ebenfalls
an die BNetzA (ibermittelt wird.
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