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Nicht nur aufgrund der Entscheidung des Europaischen Gerichtshofs (EuGH) von September 2021 zur Unab-
hangigkeit der Bundesnetzagentur, auch aufgrund der immensen Herausforderungen der Energiewende ist
eine Evaluierung und darauffolgende Anpassung des deutschen Regulierungsrahmens fiir die Strom- und
Gasverteilernetze erforderlich. Die Thiiga begriiRt den von der Bundesnetzagentur eingeschlagenen Weg,
diesen Prozess in engem Austausch mit der Branche in einem sich immer weiter detaillierenden Prozess
durchzufiihren, und bedankt sich fiir die eingeraumte Moglichkeit zur Stellungnahme.

Von besonderer Bedeutung ist aus unserer Sicht, dass die Diskussion ergebnisoffen und zukunftsgerichtet
gefiihrt wird. Die im aktuellen Regulierungsrahmen oftmals enthaltenen historischen Betrachtungen (bspw.
bei der Ermittlung des sektoralen Produktivitatsfaktors, der Marktrisikopramie im EK | und Mittelwertbil-
dungen im Rahmen der Kostenpriifung) sind in einem neuen Regulierungsrahmen durch Lésungen zu erset-
zen, die zu den Herausforderungen der Gegenwart und Zukunft passen. Das aktuelle Regulierungssystem ist
in den Grundziigen lberdies flr einen eingeschwungenen Zustand ausgelegt. Es tut sich daher schwer, effi-
ziente Losungen flir den Angang der Herausforderungen der Energiewende, die oftmals mit OPEX verbun-
den sind, zu belohnen. Aktuell finanzieren die Netzbetreiber lGber kontinuierlich steigende OPEX die Ener-
giewende im Netzbereich (vor). Aber auch mit Blick auf die Kapitalkosten enthalt das aktuelle System
Schwachstellen, die beseitigt werden missen, indem es kiinftig z.B. einen effizient durchgefiihrten voraus-
schauenden Netzausbau belohnt oder durch eine Neugestaltung des Systems der Kapitalverzinsung die
deutsche Energienetzinfrastruktur attraktiver fir Investoren macht und so mittel- und langfristig durch die
Beseitigung von Netzengpassen auch die Netzentgelte stabilisiert.

Die von der Bundesnetzagentur als Ziel ausgegebene Vereinfachung des Regulierungsrahmens begriiRen
wir ausdricklich. Wir sehen diese als wichtig an, um mehr Transparenz zu schaffen und so Kapitalgebern
den Einstieg ins deutsche Netzgeschaft zu erleichtern. Um die Herausforderungen der Energiewende zligig
zu meistern, ist Voraussetzung, dass die Netzbetreiber geniigend Kapital generieren kdnnen, um ihre Netze
rechtzeitig und zukunftsfest so ausbauen zu kénnen, dass die Integration von EE-Anlagen, Warmepumpen,
E-Mobilitat und Rechenzentren gelingt. Diese Vereinfachung sollte sich konsistent durch den neuen Regu-
lierungsrahmen ziehen und bereits praktizierte Vereinfachungen, die sich bewahrt haben, wie bspw. die
kalkulatorische Ermittlung der Gewerbe- und Korperschaftssteuer, nicht wieder in Frage stellen. Vereinfa-
chungen helfen, ein weiteres Hindernis fiir Investoren abzubauen: die zahlreichen und lange dauernden
Rechtsstreitigkeiten iber die Auslegung der Regulierungsvorschriften. Hinsichtlich eines effektiven Rechts-
schutzes missen generell weitere Verbesserungen erreicht werden. Auch eine regelmaRige Begleitung der
Beschlussfassung durch einen 6konomischen Expertenbeirat ware aus unserer Sicht ein geeignetes Instru-
ment, um das Potential fir Rechtsstreitigkeiten zu reduzieren.

Der Regulierungsrahmen ist ein “Gesamtkunstwerk”, in dem die einzelnen Radchen ineinandergreifen mis-
sen, weil viele Wechselwirkungen bestehen. Diese Tatsache muss bei der Neugestaltung der deutschen An-
reizregulierung beriicksichtigt werden. Daher erscheint uns wichtig, dass die zeitlich richtige Reihenfolge
zwischen der Festlegung des Regulierungsrahmens {iber Rahmenfestlegungen und den diesen ausfiillenden
Methodenfestlegungen gewahrt bleibt. Die von der Bundesnetzagentur erbetenen Stellungnahmen zu den
im Eckpunktepapier enthaltenen 15 Einzelthesen sind vor diesem Hintergrund fiir uns teilweise schwierig,
da die angemessene Ausgestaltung der Einzelmalnahmen davon abhangt, in welchem Gesamt-Regulie-
rungsrahmen sie sich befinden werden. Die Bewertung einer Verkiirzung der Regulierungsperioden zum



Beispiel kann keinesfalls losgeldst von der Ausgestaltung des auf die Regulierungsperiode wirkenden Effi-
zienzvergleichs erfolgen. Die Transformationsregulierung fir die Gasnetze wiederum, die besonders drin-
gend einer kurzfristigen Regelung bedarf, kann nur im Zusammenspiel mit weiteren Rechtsmaterien wie
Handels- und Steuerrecht, der Netzentwicklungs- und kommunalen Warmeplanung, der allgemeinen An-
schluss- und Versorgungspflicht sowie dem Konzessionsrecht einer konsistenten Lésung zugefiihrt werden.

Nicht alle im Eckpunktepapier durch Thesen eingebrachten Regelungsgegenstdande sehen wir gleichgewich-
tig. Aus unserer Sicht sind die wichtigsten Fragen die Neugestaltung der kalkulatorischen Kapitalverzinsung,
die bessere Bericksichtigung der Herausforderungen der Energiewende bei der Anerkennung der OPEX der
Netzbetreiber und im Effizienzvergleich sowie eine volkswirtschaftlich sachgerechte Ausgestaltung der
Transformationsregulierung der Gasnetze. Beim letzten Punkt sehen wir noch deutliche Liicken im vorlie-
genden Eckpunktepapier, da es keine Vorschlage oder Thesen dazu enthilt, wie die bestehende Gasnetzinf-
rastrukturmit einem Wiederbeschaffungswert von mehr als 270 Mrd. Euro moglichst zligig hin zu einer Nut-
zung von griinen Gasen einschlielich Wasserstoff transformiert werden kann, wo dies sinnvoll ist. Zu die-
ser Frage bringen wir uns im weiteren Diskussions- und Festlegungsprozess gerne ein und verweisen Uber-
dies auf unser hierzu bereits veroffentlichtes Positionspapier.

Dies vorweggestellt, nehmen wir — soweit dies im jetzigen Stadium ohne Kenntnis des regulatorischen Ge-
samtrahmens moglich ist — zu den einzelnen Thesen aus dem Eckpunktepapier der Bundesnetzagentur wie
folgt Stellung:

These 1: Grundkonzeption der Anreizregulierung

Die Grundkonzeption der Anreizregulierung mit einer Kostenpriifung und der darauf aufsetzenden Festle-
gung von Erlésobergrenzen fiir eine Regulierungsperiode hat sich im Strom- und im Gasbereich gleicherma-
fBen bewdhrt. Sie soll auch unter den gecdnderten Rahmenbedingungen fiir die 5. Reqgulierungsperiode so-
wohl fiir Stromnetzbetreiber auf der Verteilernetzebene und Gasnetzbetreiber auf der Verteiler- und Fernlei-
tungsnetzbetreiberebene angewendet werden.

Wird die These 1 geteilt oder welche alternativen Regulierungssysteme sollten vertieft gepriift werden?

Ja, die These wird geteilt. Die Grundkonzeption der deutschen Anreizregulierung mit ihrem Budgetprinzip
hat sich als anreizsetzend fiir Effizienzverbesserungen bewahrt. Die 5-jahrige Regulierungsperiode spielt
hierbei auch eine Rolle: Zum einen setzt sie den Aufwand auf Behérden- und Unternehmensseite fiir die
Kostenprifungen und den Effizienzvergleich in ein angemessenes Verhdltnis zum dadurch fir die deutsche
Volkswirtschaft zu erzielenden Nutzen. Zum anderen setzt sie liber diesen Zeitraum Anreize fir Kostendis-
ziplin fir die Netzbetreiber, was sich fiir die Netzkunden positiv auswirkt.

Daher sollte dieser grundsatzliche Rahmen nur evolutiondr weiterentwickelt werden. Zu Uberprifen ware
aus unserer Sicht insbesondere, wie der dynamische OPEX-Aufwuchs aufgrund der Energiewende im
Strombereich und aufgrund steigender Wartungs-, Stilllegungs- und Kommunikationskosten im Gasbereich
im Rahmen der 5-jahrigen Regulierungsperiode durch geeignete Instrumente schneller in den Netzentgel-
ten abgebildet werden kann. Ansatz konnte eine Ausnahme vom Budgetprinzip fir bestimmte Kostenblo-
cke, insbesondere Personalkosten, sein. Fir den Strombereich kénnte auch ein OPEX-Faktor eingefiihrt
werden, der die Energiewendekosten durch sachgerechte Parametrierung abbildet (vergleichbar mit dem
in Osterreich bestehenden Betriebskostenfaktor). Die heutige (Vor)Finanzierung der Energiewende durch
die Netzbetreiber schmalert deren Liquiditdt und Bonitat und kann so nicht fortgefiihrt werden.

Beseitigt werden muss aullerdem das Problem, dass Kostensenkungsvorgaben auch auf Abschreibungen fiir
Pflicht-Investitionen (z.B. Integration EE-Anlagen, Hausanschliisse) wirken. Diese kénnen aber durch den
Netzbetreiber nicht gesteuert gesenkt werden. Damit wird nicht nur allgemein die Netzrendite ungerecht-
fertigt reduziert; dariber hinaus werden Netzbetreiber, bei denen Pflichtinvestitionen in besonders hohem
Mals anfallen, auch ungerechtfertigt schlechter gestellt.
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Gilt eine Zustimmung in gleicher Weise fiir die Verteilernetze Strom und Gas? Wie ist insbesondere die Gas-
netztransformation einzuordnen?

Die Zustimmung gilt grundsatzlich in gleicher Weise. Allerdings flihrt die anstehende Transformation der
Gasnetze, die Stilllegungen von Teilen des Gasnetzes nach sich ziehen wird und die sich auf die einzelnen
Gasnetzbetreiber unverschuldet je nach Beschaffenheit ihres Versorgungsgebiets sehr unterschiedlich aus-
wirken wird, dazu, dass manche Instrumente des heutigen Anreizregulierungssystems fur das Gasnetz nicht
mehr passgerecht sind und abgeschafft oder zumindest angepasst werden mussten. Ein Effizienzvergleich
passt - jedenfalls in der heutigen Form - nicht zu einem unverschuldet kleiner werdenden Netz. Auch eine
moglicherweise andere Abbildung der Energiewendekosten im Gasbereich sollte gepriift werden. So
koénnte eine jahrliche Beriicksichtigung der tatsachlichen Kosten fiir gewisse Elemente (z.B. Stilllegungskos-
ten flr Hausanschliisse) mittelfristig sinnvoll sein. Eine sich in der Erlésobergrenze abbildende Belohnung
fir eine schnelle Uberfiihrung von Erdgasnetzanschliissen in einen anderen Sektor (einschlieRlich Wasser-
stoff) wére geeignet, um die Warmewende volkswirtschaftlich effizient zu beschleunigen. Diese miisste die
Gegebenheiten vor Ort, wie bspw. die Entfernung zum Wasserstoff-Backbone oder die Existenz von War-
menetzen, mitberlcksichtigen.

Absehbar ist auBerdem, dass das Konzept der Uberfiihrung der gesamten EOG in Netzentgelte im Gasnetz
irgendwann an seine Grenzen stoRen wird und zum Schutz der verbliebenen Kunden vor Hartefallen durch
zu hohe Netzentgelte durch eine alternative Teilfinanzierung der Netzkosten durch andere Instrumente
(Fonds, staatliche Zuschiisse) ergdanzt werden muss.

Gibt es Hinweise zur Weiterentwicklung des vereinfachten Verfahrens?

Das vereinfachte Verfahren hat sich nach unserer Wahrnehmung in der Thiiga-Gruppe sehr bewahrt und
wird deswegen auch von mehr als 80 % der berechtigten Unternehmen in der Gruppe in Anspruch genom-
men. Im Sinne des Vereinfachungs- und Regulierungseffizienzgedankens sollte es daher weitestgehend un-
verandert weitergefiihrt werden.

Optimierungspotential besteht bei der Beriicksichtigung von BKZ im Gasnetz, da im riicklaufigen Gasmarkt
nach dem aktuell giiltigen Verfahren die kostenmindernden Ertrage aus BKZ-Aufldsung fir die kiinftigen
Jahre systematisch zu hoch angesetzt werden.

These 2: Dauer der Regulierungsperiode

Um den Netzbetreibern die Méglichkeit zu geben, starke Kostendnderungen im Bereich der OPEX kurzfristi-
ger in die Bestimmung der Erlésobergrenze einbringen zu kénnen, sollte die Regulierungsperiode deutlich
verkiirzt werden.

Wird die These 2 geteilt?

Wie bewerten Sie die Effektivitit der Verkiirzung der Regulierungsperiode hinsichtlich einer zeitgerechteren
Abbildung von Kostendnderungen in der Erl6sobergrenze der Netzbetreiber einerseits und hinsichtlich der
Erhaltung des Budgetansatzes als Anreiz fiir die Erhaltung der Kosteneffizienz andererseits?

Nein, die These wird nicht geteilt. Geteilt wird allerdings das Ziel, starke Kostendanderungen im Bereich der
OPEX kurzfristiger in die Bestimmung der Erl6sobergrenze einbringen zu kbnnen. Die Verkiirzung der Regu-
lierungsperiode halten wir hierfiir allerdings nicht fir das probate Mittel. Neben dem damit einhergehen-
den noch weiter steigenden prozessualen Aufwand bei Regulierungsbehoérden und Netzbetreibern, der in
diametralem Gegensatz zum Vereinfachungsgedanken des Eckpunktepapiers steht, spricht gegen die Ver-
kiirzung der Regulierungsperiode, dass das Problem des zeitlichen Verzugs bei der Abbildung der dyna-
misch steigenden OPEX in der EOG dadurch nicht geldst wiirde. Der zeitliche Verzug wiirde sich lediglich
von 3 - 7 Jahren auf 3 - 5 Jahre reduzieren.




Daher regen wir an, andere Instrumente zur schnelleren Abbildung der steigenden OPEX in der EOG zu prii-
fen. Geeignet sein kdnnte ein an den aus Osterreich bekannten Betriebskostenfaktor angelehnter OPEX-
Faktor, der durch geeignete Parametrierung nicht die Schwachen des Erweiterungsfaktors hatte und sogar
die Energiewendekompetenz eines Netzbetreibers mitbelohnen kénnte. Daneben sind weitere Ansatze vor-
stellbar, auf die unten naher eingegangen wird.

Der Budgetansatz wirkt, wie die auch im Eckpunktpapier hervorgehobenen Erfolge bei der Effizienzverbes-
serung der Netzbetreiber eindriicklich zeigen. Allerdings ist diese Wirkung stark mit der 5-jahrigen Dauer
der Regulierungsperiode verkniipft. Diese bewirkt, dass die Netzbetreiber von erzielten Effizienzgewinnen
bis zum Ende der Regulierungsperiode profitieren. Bei deren Verkirzung wiirde dieser Anreiz erheblich sin-
ken. Hinzu kommt, dass die 5-jahrige Dauer der Regulierungsperiode und der Abbau von Ineffizienzen ge-
maRk § 21a EnWG Uber diesen Zeitraum gut zusammenpassen. Bei einer Verkirzung der Regulierungsperi-
ode auf drei Jahre wiirden die Netzbetreiber durch einen Abbau von Ineffizienzen liber einen derart kurzen
Zeitraum durch die dazu erforderliche Geschwindigkeit Giberfordert. Ein sachgerechter Abbau von Ineffizi-
enzen ware nicht mehr gewahrleistet. Gleiches gilt fiir den Erhebungsaufwand des Effizienzvergleichs ge-
rade bei den Behorden, der - zumindest in seiner heutigen Form - in keinem angemessenen Verhaltnis zu
seinem Nutzen bei einer nur dreijahrigen Regulierungsperiode mehr stiinde.

Gerade angesichts des Riickstands mit EOG-Bescheiden bei einigen Landesregulierungsbehérden (insbeson-
dere in Ostdeutschland) sehen wir nicht, dass eine Verkiirzung der Regulierungsperioden derzeit praktika-
bel sein konnte. Denn diese miissen zundchst den Riickstau an Bescheiden auflésen, eine Verkiirzung der
Regulierungsperiode wiirde sie — jedenfalls zum jetzigen Zeitpunkt — aus unserer Sicht noch starker belas-
ten. Daher befiirchten wir, dass eine Verkiirzung der Regulierungsperiode durch die Regulierungsbehérden
durch Pauschalierungen zu Lasten sachgerechter, effizienzsteigernder Entscheidungen im Kostenprifungs-
verfahren gehen wiirde. Auch Mittelwertbildungen lehnen wir ab.

Vereinfachungen des Regulierungsrahmens (iber die bislang im Eckpunktepapier thematisierten MaRnah-
men hinaus waren bei Umsetzung einer dreijahrigen Regulierungsperiode hingegen zwingend erforderlich.
Die im folgenden vorgeschlagenen Vereinfachungen wiren aus unserer Sicht im Ubrigen auch bei Beibehal-
tung der 5-jahrigen Regulierungsperiode sinnvoll.

Im Einzelnen sind dies:

= Reduzierte Kostenprifungen:
Es sollte geprift werden, ob auf die proaktive Nachweiserbringung in den Kostenprifungen durch
die Netzbetreiber verzichtet werden kann. Da diese bei den Netzbetreibern mit besonders viel Auf-
wand einhergehen, sollten fiir Dienstleister- und § 6b EnWG-Priifungen vereinfachte Priifmalistabe
eingefiihrt werden. Angesichts der ohnehin stattfindenden Anhdrungen scheinen uns die Musterbe-
richte verzichtbar. Auch eine klare Schwerpunktsetzung in der Prifung fir die jeweilige Regulie-
rungsperiode kdnnte Erleichterungen bringen.

= Eine ganz erhebliche Vereinfachung der Kostenprifungen wiirde die Anerkennung von testierten
Tatigkeitsabschllissen aus der GuV bedeuten. Diese sind durch die unabhdngigen Wirtschaftsprifer
aufgrund gesetzlicher Vorgaben und giltiger Prifungsrichtlinien des Instituts der Wirtschaftsprifer
in Deutschland (IDW) sowie erganzender Festlegungen der Bundesnetzagentur ja bereits geprift
und testiert worden.

= Ein fir alle Regulierungsbehdrden bundesweit einheitlicher Leitfaden (mit u.a. der Festlegung von
Aufgriffsgrenzen) konnte bestehende Priifauswiichse verhindern, wie sie uns aus dem Kreise unse-
rer Beteiligungsunternehmen gemeldet wurden, so z.B. mehrfache Nachfragen wegen 0,61 Euro fir
die Bestellung einer Handy-App fiir einen Mitarbeiter. Darliber hinaus sollte es bundesweit einheit-
liche Erhebungsbogen geben, da die unterschiedlichen Erhebungsbdgen in den verschiedenen Bun-
desldndern zu unnétigem System- und Prozessaufwand bei Netzbetreibern/Netzbetreiberverbiin-
den flihren, die in mehreren Bundeslandern tatig sind.



= Um die flr alle Seiten, auch die Netzkunden, unbefriedigende Situation aufzulésen, dass Netzbetrei-
ber mangels rechtzeitiger Bescheidung ihre Netzentgelte auf Grundlage des Antrags auf Festlegung
der Erlésobergrenze kalkulieren missen und in den Folgejahren dadurch Verzerrungen bei den
Netzentgelten entstehen, regen wir eine Genehmigungsfiktion fiir die Kostenmeldung nach dem
Vorbild des frilher angewandten § 23a Abs. 4 EnWG nach einem gewissen Zeitablauf, jedenfalls vor
Kalkulation der entsprechenden Netzentgelte, an.

= Daim Verfahren der Anreizregulierung immer wieder Verzogerungen durch Rechtsstreitigkeiten
entstehen, die Unsicherheit fiir Kunden und Netzbetreiber auslosen, waren auch vermehrte Gleich-
behandlungszusagen der Regulierungsbehoérden hilfreich, um diese Unsicherheiten zumindest abzu-
federn.

Auch kinftig werden die Entscheidungen der Regulierungsbehoérden gerichtlich Gberpriift werden kénnen.
Hierbei werden neben individuellen Themen, wie in der Vergangenheit, auch allgemein bedeutsame Grund-
satzfragen nur hochstrichterlich entschieden werden kénnen. Die im EnWG eingefiihrten Musterverfahren
(§ 78a EnWG) diirften wenig an der bislang bereits gelebten Praxis andern und dirften allenfalls Giberschau-
bare tatsachliche Verfahrenseffizienzen mit sich bringen. Schon heute ist es teilweise so, dass die 5-jahrige
Regulierungsperiode nur knapp oder nicht ausreicht, um den Instanzenzug vollstéandig zu durchlaufen. Bei
einer nur noch 3-jahrigen Regulierungsperiode erscheint ein rechtskraftiger Abschluss solcher Verfahren bei
den naturgemald oftmals komplexen Themen nahezu ausgeschlossen. Somit droht ein duRerst unbefriedi-
gender Zustand permanter Rechtsunsicherheit und die Notwendigkeit, durch immer neue Klagen etwaige
Rechtspositionen auch in Folge-Regulierungsperioden offen zu halten.

Zu bedenken ist weiterhin, dass kiirzere Regulierungsperioden weniger Planungssicherheit bedeuten wiir-
den. Dies birgt die Gefahr, dass Banken bei der Darlehensgewahrung Netzbetreiber kritischer beurteilen
kénnten. Nicht umsonst haben alle européischen Lander, die in ihren Regulierungssystemen ebenfalls das
Budgetprinzip anwenden, Gber 3 Jahre hinausgehende Regulierungsperioden.

Welche alternativen Instrumente sehen Sie, um Kostenéinderungen in der Erlésobergrenze kurzfristiger ab-
zubilden und gleichzeitig Anreize zur Erhaltung der Kosteneffizienz zu setzen?

Zur schnelleren Abbildung energiewendebedingter OPEX-Aufwiichse wahrend der Regulierungsperiode gibt
es in der Regulierungspraxis bewéhrte Lésungsansitze, namentlich den sog. , Betriebskostenfaktor” in Os-
terreich. Dieser adressiert ebenfalls die von der BNetzA identifizierte zunehmende Dynamik, und dies sogar
unter Beibehaltung von Effizienzanreizen fiir Netzbetreiber. Er vergleicht in jedem Jahr der Regulierungspe-
riode zuvor mit brancheneinheitlichen Standardkostenansatzen unterlegte statistisch messbare Parameter
mit dem Basisjahr.

Ein auf deutsche Erfordernisse adaptierter Betriebskostenfaktor (im folgenden “Wachstumsfaktor” ge-
nannt) kdnnte zumindest im Strombereich anhand einfacher geeigneter Energiewende-Parameter erfolgen.
Geeignet erscheint der Zuwachs an Anschlusspunkten je Spannungsebene im Bereich eines Netzbetreibers,
der auf die Anbindung erneuerbarer Erzeugung auf Einspeiseseite, aber auch bspw. auf E-Ladeeinrichtun-
gen und Warmepumpen auf der Ausspeiseseite zurtickgehen kann. Die heute bestehenden Anreize fiir Kos-
teneffizienz wiirden noch vergréRert, da neben dem weiterhin Gber 5 Jahre bestehenden EOG-Budget ein
weiterer Budgetansatz fiir den OPEX-Aufwuchs Anwendung fiande, der Netzbetreiber also zuséatzliche An-
reize hatte, die veranderte Versorgungsaufgabe maglichst effizient zu erfillen.

Dieser Wachstumsfaktor hatte bei richtiger Parametrierung nicht die Schwachen des Erweiterungsfaktors,
insbesondere die bei diesem kritisierte geringe Treffgenauigkeit und den Zeitverzug. Vielmehr kdnnte ein
Wachstumsfaktor sogar noch wihrend der 4. Regulierungsperiode eingefiihrt werden. Uberdies ist denk-
bar, den Wachstumsfaktor mit Parametern zu verknipfen, welche die Energiewendekompetenz eines Netz-
betreibers widerspiegeln. Damit hatte man einen jahrlich wirkenden Ansatz auBerhalb des Q-Elements, um
die Energiewendekompetenz eines Netzbetreibers zu belohnen.
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Daneben gibt es weitere Ansatze zur schnelleren Abbildung von OPEX-Aufwiichsen, z.B. eine jahrliche An-
passung der Personalkosten in der Erlésobergrenze. Personalkostensteigerungen miissen sachgerechter-
weise tatsachlich und vollstdandig abgebildet werden. Wenn namlich Mengen- und Tarifeffekte in diesem
Bereich zu Lasten der Netzrendite gehen, werden Netzbetreiber zu Kostenoptimierungen gezwungen, die
zunachst zu Lasten der Mitarbeiter gehen, angesichts des ohnehin bestehenden Fachkrdftemangels in vie-
len Bereichen der Energiewirtschaft im Endeffekt jedoch auch zu Lasten der zligigen Umsetzung der Ener-
giewende.

Aufgrund Ulber die gesamte Regulierungsperiode durchgangig steigender OPEX ist es erforderlich, dass sich
die Bewertung des Ausgangsniveaus starker an der Zukunft orientiert. Auf eine einfache Mittelwertbildung
muss daher unbedingt verzichtet werden, vielmehr sind prognostische Anséatze erforderlich. Gesicherte Er-
kenntnisse, wie z.B. bereits vorliegende Forecastrechnungen fiir das Geschaftsjahr nach dem Basisjahr,
mussen in die Priifung einbezogen werden.

These 3: Dauerhaft nicht beeinflussbare Kostenanteile und volatile Kosten

Im Rahmen einer Festlegung muss die Bundesnetzagentur die Kategorie der dauerhaft nicht beeinflussbaren
und volatilen Kosten klar definieren, um sie von anderen (beeinflussbaren) Kosten abzugrenzen und zu be-
griinden.

Fiir die Ableitung eines sachlich begriindbaren Katalogs [an dnb-Kosten und volatilen Kosten] sieht die Bun-
desnetzagentur 1) die Werthaltigkeit einer Kostenkategorie (finanzielle Bedeutung der Position ,,der Héhe
nach”) sowie 2) deren Exogenitdt als zentrale Kriterien fiir geeignet an.

Wird die These 3 geteilt?

Grundsatzlich teilen wir diese Kriterien zur Ableitung der dnb-Kosten und volatilen Kosten.

Wir weisen jedoch darauf hin, dass der Begriff der Volatilitdat unterschiedlichen Definitionen unterliegen
kann. Zweifellos gibt es Positionen, die ihrem Wesen nach grundsatzlich und fortgesetzt hohen Schwankun-
gen unterliegen. Als volatil sollten jedoch unseres Erachtens zuséatzlich alle Positionen gelten, bei denen es
aufgrund gesetzlicher, tarifvertraglicher oder anderer exogen bedingter Verpflichtungen nach dem Basis-
jahr der letzten Kostenermittlung zu einem Kostenaufwuchs kommt. Beispielhaft sei hier die Notwendigkeit
der Ubernahme anteiliger Verrechnungen der POG fiir die intelligenten Messsysteme durch den Netzbe-
treiber aufgrund des Gesetzes zum Neustart der Digitalisierung der Energiewende seit dem Jahr 2024 ge-
nannt.

Wie bewerten Sie die Kriterien zur Bestimmung von nicht beeinflussbaren Kostenanteilen?
Welche Kostenkategorien miissten aus lhrer Sicht weiterhin als dauerhaft nicht beeinflussbare oder volatile
Kostenkategorien betrachtet werden? Wie begriinden Sie die Abgrenzung?

Wir bewerten den bestehenden Katalog der dnb- und volatilen Kosten als angemessen. Die beschriebenen
Kriterien treffen aus unserer Sicht grundsatzlich auf den gesamten Katalog zu. Lediglich die Kosten fiir den
Betriebsrat kénnten aus unserer Sicht aus dem Katalog gestrichen werden, da diese im Regelfall im Basis-
jahr und den Folgejahren gleichbleibend sind.

Wir weisen darauf hin, dass zusatzlich zu den auch aus Sicht der BNetzA unstrittigen Positionen sich die Per-
sonalzusatzkosten und hier insbesondere die Zufiihrungen zu den Pensionsriickstellungen in den letzten
Jahren als besonders volatil erwiesen haben. Diese Volatilitat war im Wesentlichen durch die Zinsschwan-
kungen an den Finanzmarkten bestimmt.



Da sich der Zinsaufwand fiir langfristige Riickstellungen umgekehrt proportional zur Entwicklung des allge-
meinen Zinsniveaus verhalt, sollte vor dem Hintergrund der angestrebten Vereinfachung und Pauschalisie-
rung der Kapitalverzinsung zumindest der damit im Zusammenhang stehende Finanzaufwand zukinftig in
die dnb-Kosten einflieen. Hier kdnnte eine DifferenzgréRe zum im WACC hinterlegten Zinsaufwand fir
Fremdkapital fur diese Positionen ermittelt werden, die dann in Abhangigkeit von der Entwicklung des Zins-
niveaus als Aufwand oder Ertrag in die dnb-Kosten einflie3t (vgl. hierzu auch unsere Ausfiihrungen zu
These 11).

Darliber hinaus qualifizieren sich fiir den Zeitraum der Transformation der deutschen Energie- und Warme-
versorgung alle Positionen fir eine Einordnung als dnb-Kosten oder volatile Kosten, bei denen es transfor-
mationsbedingt zu signifikanten Anstiegen kommt, die noch nicht angemessen im Basisjahr berlicksichtigt
werden konnen. Als Beispiele sind hier der Anstieg der Kosten aufgrund des Rollouts intelligenter Messsys-
teme und insbesondere die zu erwartenden Kosten aufgrund der Umsetzung der EU-Methanemissionsver-
ordnung zu nennen.

Abschlieend mochten wir davor warnen, dass von der Streichung von Personalzusatzkosten aus dem Kos-
tenkatalog ein falsches Signal an die Beschaftigten der Netzbetreiber ausgehen wiirde. Vor dem Hinter-
grund des ohnehin schon bestehenden Fachkraftemangels in vielen Bereichen der Energiewirtschaft konnte
sich dies sogar als Umsetzungshindernis einer zligigen Energiewende erweisen.

These 4: Genereller sektoraler Produktivitatsfaktor

Es gibt in der Netzwirtschaft weiterhin eine sektorspezifische Produktivitdtsentwicklung (technischer Fort-
schritt). Diese ist abzubilden und methodische Anpassungen bei der Ermittlung und Anwendung des PF sind
zZu erwdgen.

Wird These 4 geteilt? Kommen Sie fiir die Sektoren der Strom- und Gasverteilernetzbetreiber zu unterschied-
lichen Einschétzungen? Wenn ja, warum?

Hinsichtlich der Vorgaben einer schnellen, versorgungssicheren Energiewende und den damit einhergehen-
den notwendigen Kosten der Netzbetreiber zur Bewerkstelligung dieser Herausforderungen kann diese
These nicht geteilt werden. Vor allem die externen Schocks der vergangenen Jahre, aber auch die anste-
henden Herausforderungen der Energiewende (angestrebte Umwidmungen zu H2 und Stilllegungen im
Gas, schnellerer Ausbau Strom) lassen die Annahme eines wesentlich von der Gesamtwirtschaft abwei-
chenden, positiven technischen Fortschritts der Netzwirtschaft, welcher abseits der 6konomischen Theorie
nach Abzug von gesamtwirtschaftlichen Skalen- und Kompositionseffekten nachweisbar sein sollte, zweifel-
haft erscheinen. Die volkswirtschaftliche Natur des Produktivitatsfaktors gibt eine kostensenkende Kompo-
nente im Sinne des technischen Fortschritts zwar vor, wiederum mit der Komponente der Inputpreisent-
wicklung aber auch eine kostenerhéhende, welche den Preissteigerungen in Vorleistung, Kapital und Arbeit
Rechnung tragt. In einem recht statischen Markt kdnnte angenommen werden, der technische Fortschritt
Ubersteige vermeintlich planbare und somit kalkulierbare Inputpreissteigerungen, doch weisen die vergan-
genen Jahre hier eine gegenlaufige Entwicklung aus. Beide Komponenten haben ihre Berechtigung und soll-
ten - bei Fortbestand des Xgen - weiterhin beriicksichtigt werden, in ihrer MaRRgabe aber auch vergleichbar
und sachgerecht dargestellt werden. Unstrittig ist eine weiterhin notwendige Berlicksichtigung der Inflatio-
nierung der Kosten. Hier ware es sachgerecht, den zweijahrigen Verzug des Verbraucherpreisindex zuziig-
lich Produktivitatsfaktor auf die Erlosobergrenze zu beseitigen.

Im Zusammenspiel mit der von der Bundesnetzagentur vorgeschlagenen Verkiirzung der Regulierungsperi-
oden bestiinden in Anbetracht der hohen Komplexitdt sowie zeitintensiven Priifung der Netzbetreiberdaten
noch groRere Zweifel an der sachgerechten Durchfihrbarkeit der Bestimmung eines Xgen. Die aufwendige
Datenerhebung und -plausibilisierung beschaftigt dabei nicht nur die Netzbetreiber, sondern mafRgeblich
auch die Landesregulierungsbehérden und auch die Bundesnetzagentur selbst. So zeigt sich gerade wieder
in der Erlésobergrenzenfestlegung zur 4. Regulierungsperiode Gas wie auch Strom, dass ein korrekt
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durchgefiihrtes Xgen-Verfahren den gesamten Festlegungsprozess lahmen kann. Aufgrund dieser Tragheit
und Komplexitat des aktuellen Verfahrens misste das Verfahren jedenfalls bei kiirzeren Regulierungsperio-
den im Strom malRgeblich vereinfacht und im Gas grundlegend liberdacht werden.

Sollte die Bundesnetzagentur an der Ermittlung eines generellen, sektoralen Produktivitatsfortschritts in
bestehender Form festhalten, sollten Fehler der Vergangenheit analysiert und - wo moglich - Optimierungs-
potenziale ausgeschopft werden. Im Hinblick auf die einschneidenden strukturellen Veranderungen der
Energiewirtschaft und einhergehender wirtschaftlicher Rahmenbedingungen erscheint eine sachgerechtere
Ermittlung anhand von zukunftsgerichteten Prognosen anstatt einer ausnahmslosen Vergangenheitsbe-
trachtung notwendig. Dabei ist insbesondere eine adaquate Berlicksichtigung der netzwirtschaftlichen Ein-
standspreisentwicklung zwingend erforderlich. Die bislang verwendeten Modelle stellen dariiber hinaus
nachweislich sowohl im angewandten Betrachtungszeitraum als auch der verwendeten Deflatorindexreihen
keinen sachgerechten Vergleich zur Gesamtwirtschaft dar. Die Branche hatte bereits bei der Festlegung des
Xgen im Strombereich in der 3. Regulierungsperiode darauf hingewiesen, dass aufgrund der unsachgema-
Ren Abbildung der Netzentgelte der von der BNetzA ermittelte Xgen zu hoch ist und deutlich auf einen Wert
von Null oder sogar geringer angepasst werden misste. Der Bundesgerichtshof hatte im letzten Jahr eine
greifbare Uberlegenheit der seinerzeit alternativ vorgebrachten Deflatoren der BNetzA verneint. Es sollte
ein entsprechender Deflator gewadhlt werden, der alle Netzebenen beriicksichtigt. Aufgrund der unabding-
baren Transformationskosten der Netzbetreiber sollte bei Bestand eines Xgen eine konsistente Modell-
grundlage Anwendung finden. Hierbei mochten wir auch nochmal auf die ermittelten Optimierungspotenzi-
ale des durch den BDEW in Auftrag gegebenen ,,Methodengutachten Xgen” von Oxera verweisen. Im Falle
einer Erlosobergrenzenregulierung sollte neben der Entwicklung von Inputpreisen und technischem Fort-
schritt darliber hinaus auch die Entwicklung der Outputmenge beriicksichtigt werden. Der generelle sekt-
orale Produktivitatsfaktor (im Zusammenspiel mit dem VPI) der aktuellen Anreizregulierung wurde fir eine
Preisobergrenzenregulierung konzipiert und berticksichtigt die Entwicklung der Outputmengen nicht. Hier
liegt bereits ein konzeptioneller Fehler in der aktuellen Regulierung vor, der behoben werden sollte.

Angesichts der Transformation der Gasnetze, die zu kiirzeren Gasnetzlangen fihren wird, allerdings nicht zu
in gleichem Malie sinkenden Kosten, halten wir den sektoralen Produktivitatsfaktor fir Gas fir noch starker
Uberarbeitungsbediirftig als im Strombereich bis hin zu einem vollstandigen Entfall und ausschlieflich Erhalt
des VPI.

Welche alternativen Ansdtze zur Bestimmung und Bertlicksichtigung sektorspezifischer Produktivitéitsfort-
schritte und zur Abbildung der Inflation sollten gepriift werden?

Zur erheblichen Komplexitatsreduktion beitragen kdnnte die Orientierung an einem Netzbetreiberpreisin-
dex. Dies wiirde dem angestrebten Ziel der Vereinfachung der deutschen Anreizregulierung Rechnung tra-
gen und zu hoherer Transparenz gerade flir mogliche Investoren fiihren.

These 5: Effizienzinstrumente Strom

Der Effizienzvergleich fiir die Stromverteilernetzbetreiber ist ein geeignetes Instrument und sollte ausgehend
von der bisherigen Systematik im Strombereich weiterentwickelt werden.

Wird These 5 geteilt?

Welche Alternativen zu den etablierten Effizienzvergleichsmethoden sehen Sie im Strombereich?
Wie bewerten Sie die Anwendbarkeit des Effizienzvergleichs fiir Verteilernetzbetreiber und fiir die anste-
hende 5. Regulierungsperiode mit dem Basisjahr 20257

Die These 5 wird insoweit geteilt, dass ein Mittel zur Effizienzbestimmung zumindest im Strombereich wei-
tere — wenn auch deutlich geringfigigere Effizienzsteigerungen als in den vergangenen drei Regulierungs-
perioden — bewirken kann. Eine Weiterentwicklung des Effizienzvergleichs ist allerdings dringend
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erforderlich. In seiner aktuellen Form passt der Effizienzvergleich nicht zu den Herausforderungen der Ener-
giewende. Er war vielmehr zur Effizienzsteigerung auf Grundlage eines angenommenen eingeschwungenen
Zustands eingefiihrt worden. Ineffizienzen, welche aus den Monopolrenditen aus der Zeit vor der Anreizre-
gulierung herriihren, sind weitestgehend abgebaut. Ohne glasernen Deckel ldge der Effizienzwert des ver-
einfachten Verfahrens bereits bei mindestens 99,51 %.

Ebenfalls muss bei der Weiterentwicklung des Effizienzvergleichs bericksichtigt werden, dass der Aufwand
des Effizienzvergleichs und der damit erzielbare volkswirtschaftliche Nutzen in einem angemessenen Ver-
héltnis stehen (dies ware insbesondere ein Problem im Fall, dass die Regulierungsperioden verkiirzt werden
sollten). Eine Vereinfachung der Kostendatenprifung und -plausibilisierung im Rahmen des Effizienzver-
gleichs sehen wir als geeignet an, zumal bereits in der eigentlichen Kostenprifung ineffiziente Kosten nicht
anerkannt werden.

Die Rechtsprechung (BGH, Beschluss vom 26.09.2023, Az. EnVR 37/21, EnVR 43/22 und EnVR 44/22) gibt
dem Effizienzvergleichsverfahren als maRgebliche Grundlage Sachgerechtigkeit, Erreichbarkeit und Uber-
treffbarkeit vor. Um diesen Vorgaben zu entsprechen, sollten alle nicht beeinflussbaren Kosten und Effekte,
die ausnahmslos auBerhalb des Einflussbereiches der Netzbetreiber liegen, fortan in die dauerhaft nicht
beeinflussbaren Kosten einflieBen. Weiterhin sollte Effizienz nicht nur noch auf einer stringenten Kostenef-
fizienz beruhen, sondern ferner die notwendigen Transformationsinvestitionen beriicksichtigen, also Raum
zur Erreichbarkeit energiewendespezifischer Effizienz geben. Ein neues Effizienzvergleichsmodell muss
zwingend so gestaltet werden, dass vorausschauender Netzausbau im Sinne der Energie- und Klimawende
keinerlei Nachteile bewirkt. Dies gibt der neue § 21 Abs. 2 S. 5 EnWG ja auch vor.

Ein zuktnftiger Effizienzvergleichsrahmen sollte sich folglich methodenoffen gestalten, die Heterogenitat
der Netzbetreiber umfanglich wiirdigen und sich dabei am wissenschaftlichen Stand der Zeit messen lassen
kénnen - sowohl in der Kostentreibermodellierung als auch den Extremwertanalysen. Eine Beibehaltung
des ,Best-of-Four“-Verfahrens ist aufgrund der verschiedenen Kapitalkostenstrukturen ebenfalls unabding-
bar.

Vor allem muss er auch so transparent gestaltet sein, dass fiir den jeweiligen Netzbetreiber ersichtlich ist,
bei welchen Kriterien er schlechter oder besser als andere Netzbetreiber abschneidet, um entsprechende
MaBnahmen zur Verbesserung einleiten zu kdnnen.

These 6: Effizienzinstrumente Gas

Ein Effizienzvergleich fiir Gasnetzbetreiber muss sorgfiltig weiterentwickelt werden und muss Riicksicht auf
die Entwicklungen in der Gasversorgungslandschaft nehmen. Vor Beginn einer Regulierungsperiode sollte
die Anwendbarkeit des Effizienzvergleichs jeweils iiberpriift werden. Kénnte ein Effizienzvergleich nicht mehr
angewendet werden, miissen andere Anreizelemente herangezogen werden.

Wird die These 6 geteilt?

Welche Alternativen zu den etablierten Effizienzvergleichsmethoden sehen Sie im Strom- bzw. im Gasbe-
reich?

Wie bewerten Sie die Anwendbarkeit des Effizienzvergleichs fiir Verteilernetzbetreiber und Gasfernleitungs-
netzbetreiber fiir die anstehende 5. Regulierungsperiode mit dem Basisjahr 2025?

Mindestens eine ergebnisoffene Prifung auf weiterhin bestehende Anwendbarkeit, Relevanz und Verhialt-
nismaRigkeit, oder aber die Entwicklung einer neuen Anreizsystematik, welche den neuen Herausforderun-
gen der Gasnetzbetreiber Sorge tragt, muss durchgefiihrt werden, um die Energiewende gezielt auch mit-
tels der Gasnetztransformation zu bewerkstelligen. Der These kann deshalb nur in Teilen zugestimmt wer-
den.




Spatestens mit Vorstellung des Eckpunktepapiers wurde der Nutzung der Gasnetze in Teilen eine Endlich-
keit vorgegeben. Dabei geraten die Annahmen eines von der freien Marktwirtschaft geldsten Netzsystems
ins Wanken. Exogene und gesamtgesellschaftlich initiierte Einflussfaktoren wie der Aufbau einer Wasser-
stoffversorgung oder der parallele Ausbau und die Forderung der Warmenetze beeinflussen die Netzent-
wicklungen malRgeblich, indem sie Wettbewerb erzeugen und somit automatischen Anreiz zur Effizienz ge-
ben. Erneut wird die Relevanz der Beachtung der Heterogenitat der Versorgungsaufgabe als auch die durch
den Netzbetreiber unbeeinflussbare Anbindung an einen moéglichen H2-Backbone oder Industrieansiedlun-
gen mit unterschiedlichsten Energiebedarfen ersichtlich. Jenen unterschiedlichen Voraussetzungen und so-
mit den unterschiedlichen Transformationsstadien misste ein Effizienzvergleich gerecht werden.

Auch die Abschaffung des Effizienzvergleichs im Gasbereich kann Ergebnis der Priifung sein, da die exogen
getriebene unterschiedliche Entwicklung der Gasnetze (u.a. je nach Vorliegen der Warmeplanungen und
ihrer Inhalte in den einzelnen Kommunen) und damit die sehr unterschiedlichen Gasnetzstrukturen der ein-
zelnen Gasnetzbetreiber einen Effizienzvergleich sehr schwierig, wenn nicht gar unmaoglich machen. Wie
die vom BGH aufgestellten Kriterien der Sachgerechtigkeit, Erreichbarkeit und Ubertreffbarkeit vor diesem
Hintergrund noch durch geeignete Parameter abgebildet werden kénnen, halten wir flr schwer I6sbar.
Uberdies stellt sich die Frage, ob der Aufwand eines Effizienzvergleichs fiir Behérden und Netzbetreiber
noch verhaltnismalig ware.

These 7: Erweiterung der Qualitidtsregulierung um Anreize zur Steigerung der ,Energie-
wendekompetenz”

Es ist sinnvoll, das bekannte Qualitéitselement im Strombereich um Elemente zu ergénzen, welche die ,,Ener-
giewendekompetenz“ der Netzbetreiber abbilden. Damit sollen diejenigen Netzbetreiber belohnt werden,
die bei der Transformation ihrer Stromnetze in der Energiewende eine besonders hohe Kompetenz zeigen.

Wird These 7 geteilt?
Welche Parameter sollten in die Messung der Energiewendekompetenz der Netzbetreiber aus lhrer Sicht
einfliefsen? Wie kénnten diese monetarisiert werden?

Die These wird unter der Voraussetzung geteilt, dass ein solches neues Instrument im Verhéltnis zu dem
damit verbundenen Aufwand steht und geeignete, objektive Messinstrumente gefunden werden. Zudem
sollte ein neues Instrument losgeldst vom bestehenden System des Qualitdtselements eingefiihrt werden,
da ansonsten zwei unterschiedliche Zielrichtungen in einem Messinstrument vermischt wiirden. Vielmehr
misste sichergestellt werden, dass sowohl Q-Element wie Effizienzwert im Effizienzvergleich wie ein Ener-
giewendekompetenzbonus gleichzeitig mit ihrem Maximalwert erreicht werden kénnen.

Fehlanreize oder widerspriichliche Optimierungssignale sind zu vermeiden. Beispielsweise ware es kontra-
produktiv, wenn Netzbetreiber einerseits moglichst schnell erneuerbare Energien anschlieen und dabei
gesamtwirtschaftlich ineffizienten Netzausbau vermeiden sollen (,,Spitzenkappung”), andererseits dann
aber fir die hierzu notwendigen Abregelungen bestraft wiirden. Um einzelne Netzbetreiber nicht unge-
rechtfertigt zu benachteiligen, diirfen in die Bewertung der Energiewendekompetenz nur solche Aspekte
aufgenommen werden, die durch die Netzbetreiber steuerbar sind und nicht von den Kunden, geographi-
schen Gegebenheiten, Entscheidungen der Lokalpolitik, Genehmigungsverfahren oder Material- und Perso-
nalverfligbarkeit abhangen.

Weiterhin ist zu analysieren, welche weiteren Vorgaben (z.B. Netzzugangsregulierung, § 14a-EnWG-Festle-
gungen) zu beachten sind und wie diese zusammen mit den neuen Anreizen wirken. Zur Vermeidung von
Uberkomplexitit und Fehlanreizen sowie zur Erhéhung der Treffgenauigkeit sollten sich einander tiberla-
gernde Regulierungen vermieden werden. Die gegenseitige (negative) Beeinflussung mit einem Effizienz-
vergleich muss ebenso geprift und vermieden werden wie die Frage, ob ein am Osterreichischen Betriebs-
kostenfaktor orientierter Wachstumsfaktor bei entsprechender Parametrierung nicht einfacher und effizi-
enter dhnliche Effekte erzielen kénnte wie ein Energiewendekompetenzbonus.
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Hinsichtlich der Vergleichbarkeit stellt sich die bekannte Herausforderung zur Berlicksichtigung der Hetero-
genitat der Versorgungsaufgabe, welcher Sorge getragen werden muss. Die bereits ins Spiel gebrachte regi-
onale Differenzierung wirde das Instrument noch schwerer handhabbar machen und widersprdache dem
Ziel, Regulierung einfacher und transparenter zu machen. Weiterhin sollte ein solches Instrument keiner
reinen Kostensenkungsvorgabe in der Wahl der Parameter folgen, sondern aktiv eine schnelle Energie-
wende fordern, um den verstarkt unterschiedlichen Aufgaben mit entsprechenden unterschiedlichen Kos-
tenwirkungen zwischen den Netzbetreibern besser Rechnung zu tragen. Folglich sollten Parameter zur ziel-
gerichteten Planung der Energiewende Uber mehrere Perioden fix definiert werden. Nur dann kénnen die
Netzbetreiber sich darauf einstellen und zielgerichtete Optimierungen beginnen. Ein moglicher Parameter
konnte die Netzausbau-/Netzanschlussgeschwindigkeit unter Berticksichtigung der Material- und Personal-
verfligbarkeit und der Dauer des Genehmigungsverfahrens sein.

Ausgeschlossen werden muss, dass ein Malus-System etabliert wiirde, welches Netzbetreibern mit beson-
ders herausfordernder Transformationsaufgabe ungerechtfertigt benachteiligt. Vorstellbar ware vielmehr
ein System entsprechend dem Supereffizienzbonus.

Ist ein solcher Indikator auch fiir Gasnetzbetreiber vorstellbar? Welche messbaren Parameter halten Sie fiir
geeignet? Wie kénnten diese monetarisiert werden?

Ein solcher Indikator wéare auch im Gasbereich denkbar, allerdings auch hier aufgrund der unterschiedli-
chen Zielrichtung losgelost vom Q-Element. Denkbar ware zum Beispiel die Belohnung einer schnellen
,echten” Transformation von Erdgasnetzen hin zu H2, bspw. Gber einen Transformationsfaktor, der sich an
der Anzahl der auf einen anderen Sektor (einschlielich Wasserstoff) (iberflihrten ehemaligen Erdgas-Zahl-
punkte orientiert. In Anbetracht der massiven Transformationsveranderungen misste dieser dann aller-
dings auch den moglichen Anschluss an den Wasserstoff-Backbone sowie die sich aus der Netzgebietsbe-
schaffenheit resultierende Nachfrage berilcksichtigen.

These 8: Erhaltungskonzeption

Das Mischsystem aus Realkapitalerhaltung und Nettosubstanzerhaltung sollte abgeldst und auf eine ein-
heitliche Bewertung gemdfs der Realkapitalerhaltung umgestellt werden. Hierfiir spricht schon grundsdtzlich
ein erh6htes MafS an Transparenz, die damit einhergehende Biirokratieentlastung und Komplexitétsreduk-
tion.

Wird These 8 geteilt?

Diese These teilen wir nicht. Das System der Nettosubstanzerhaltung wird von den deutschen Netzbetrei-
bern teilweise seit Jahrzehnten angewendet und ist eingelibte Praxis. Die Netzbetreiber haben ihre IT-Sys-
teme entsprechend angepasst. Da bei der kalkulatorischen Abschreibung grundsatzlich nur auf ganze Jah-
resraten und einheitliche Nutzungsdauern abgestellt wird, ist die durch die Berechnung der kalkulatori-
schen Abschreibung und der Restbuchwerte entstehende Komplexitat liberschaubar. Nach unserer Erfah-
rung spiegelt die kalkulatorische Abschreibungsberechnung deutlich besser die Realitat wider als z. B. die
pro-rata-temporis-Berechnung der Abschreibung nach HGB, da ein Teil der inflationsbedingten Kostenstei-
gerungen in den Abschreibungen enthalten ist.

Unter der Pramisse, dass die anzuwendenden Indexreihen regelmaRig von der BNetzA veroffentlicht wer-
den, ist die Transparenz in der Berechnung fiir alle relevanten Marktakteure vollumfanglich gegeben. Dar-
Uber hinaus sind alle relevanten Marktakteure in der Lage, die betreffenden Indexreihen unter Berlicksich-
tigung der vorliegenden Definition gemaR Strom-/GasNEV sowie der veroffentlichten Reihen des Statisti-
schen Bundesamtes selbst fortzuschreiben.
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Gibt es Sachargumente fiir die Beibehaltung des Systems der Nettosubstanzerhaltung getrennt nach Strom-
und Gasverteilernetzen?

Im Bereich der Daseinsvorsorge ist es essentiell, dass die finanziellen Mittel fiir den Ersatz der abgenutzten
und abgangigen Gegenstdande des Anlagevermogens zur Verfligung gestellt werden. Im Bereich der 6ffentli-
chen Schieneninfrastruktur lsst sich beobachten, welche volkswirtschaftlichen Nachteile auftreten, wenn
die Bereitstellung der notwendigen Finanzmittel nicht gewahrleistet ist. Unter Abwagung der Vor- und
Nachteile erscheint es bezogen auf die Strom- und Gasnetze nach wie vor sachgerecht, wenn die Netzkun-
den vor dem Hintergrund der langen Nutzungsdauern liber die Netzentgelte nicht nur die initialen Anschaf-
fungs- und Herstellungskosten, sondern auch einen Teil der inflationsbedingten Kostensteigerungen aus-
gleichen (auch unter Anwendung der Nettosubstanzerhaltung wird die inflationsbedingte Kostensteigerung
fiir das eingesetzte Eigenkapital bei weitem nicht komplett durch die erhohten Abschreibungen ausgegli-
chen).

Darliber hinaus haben sich alle Marktakteure auf die derzeit giiltigen Regelungen zur Nettosubstanzerhal-
tung eingestellt und diese Anséatze in ihre Kalkulationen zur Preisermittlung im Rahmen von Konzessions-
und Unternehmensiibernahmen und -fusionen einflieRBen lassen. Ein Wegfall der Nettosubstanzerhaltung
birgt in diesem Zusammenhang die Gefahr, dass das Vermogen der Netzbetreiber und somit auch kommu-
nales Vermogen flaichendeckend vernichtet wird und damit das Vertrauen in die deutsche Anreizregulie-
rung grofRen Schaden nimmt. Dies muss unbedingt vermieden werden.

Bzgl. der Gasnetze darf im Ubrigen nicht die Fehlannahme getroffen werden, dass fiir diese pauschal keine
Wiederbeschaffung erfolge. Es ist zum jetzigen Zeitpunkt noch nicht klar, welche Leitungen stillgelegt wer-
den und welche auf Wasserstoff umgestellt werden. Darliber hinaus spricht fir die Beibehaltung des Netto-
substanzerhalts, dass ein Gasnetzbetreiber aufgrund der verbleibenden technischen Sicherungspflichten
weiterhin Vorsorge fiir etwaige Schadensbeseitigungen durch stillgelegte Leitungen treffen muss. Ange-
sichts der hohen Sicherheitsanforderungen im Gasnetz wirde eine Abschaffung des Nettosubstanzerhalts
das falsche Signal setzen.

Wie kénnen denkbare Vermégensnachteile aus einer Umstellung von dem bisherigen Bewertungssystem auf
eine ausschliefSliche Bewertung nach der Realkapitalerhaltung bestimmt und ausgeglichen werden?

Falls das System der Nettosubstanzerhaltung - unserem Standpunkt entgegen - abgeschafft werden sollte,
ist die Vermeidung von Nachteilen in der Bewertung des Vermogens der Netzbetreiber wichtig, um das Ver-
trauen in das deutsche System der Regulierung und damit auch die Finanzierung der Energie- und Warme-
wende nicht zu gefdhrden. Ein méglicher Ubergangsmechanismus kénnte in der letztmaligen Fortschrei-
bung der Tagesneuwerte fiir die der Nettosubstanzerhaltung unterliegenden Anlagen bis zu den nachsten
Basisjahren bestehen. Diese Tagesneuwerte kénnten dann analog zu den Anschaffungs- und Herstellungs-
kosten aus der Realkapitalerhaltung bis zum Ende der kalkulatorischen Nutzungsdauern fir die betreffen-
den Anlagen abgeschrieben werden. Das in den betreffenden Restbuchwerten gebundene Eigenkapital
ware dann mit einem Zinssatz zu verzinsen, der auch die Inflation bertcksichtigt.

Oder sind bereits erhaltene auf Tagesneuwerten basierende Abschreibungsanteile Netznutzern zuriickzuer-
statten, da eine Wiederbeschaffung ausbleibt?

Eine Riickerstattung der auf Tagesneuwerten beruhenden Abschreibungsanteile an die Netznutzer im Gas-
bereich ist nicht sachgerecht sowie rechtlich fragwirdig und sollte daher vermieden werden.
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Wir weisen darauf hin, dass die auf den Tagesneuwerten basierenden Anteile der in der Vergangenheit ver-
einnahmten Abschreibungen untrennbar mit einem Verzicht auf den Inflationsanteil in der kalkulatorischen
Verzinsung verknipft ist. Die Annahme, dass die Netznutzer einen Anspruch aus den Tagesneuwertanteilen
der Abschreibungen haben, ldsst sich somit nicht begriinden.

Darliber hinaus weisen wir darauf hin, dass der von den Regulierungsbehérden praktizierte Ansatz der dop-
pelten Kappung dazu gefiihrt hat, dass viele Netzbetreiber in der Vergangenheit systematisch weniger Ver-
zinsung auf ihre Tagesneuwerte erhalten haben, als sie nach der akademisch korrekten Anwendung des
Prinzips der Nettosubstanzerhaltung hatten erhalten missen.

Zusammengefasst ware ein solcher Mechanismus zur Berechnung eines eventuellen Anspruchs auf Erstat-
tung von Tagesneuwertanteilen nicht sachgerecht und deshalb mit zahlreichen juristischen Unsicherheiten
behaftet. Auch ist es Investoren nicht zu vermitteln, dass Netzbetreiber im Nachhinein Mittel aus Netzent-
gelten zurlickerstatten sollten, die sie korrekt auf Basis der zum Zeitpunkt der Kalkulation geltenden Regeln
erhoben haben. Die Anwendung einer solchen Regelung wiirde die dringende Beschaffung der Finanzmittel
fiir den Umbau der deutschen Energieversorgung im Strom- und Warmebereich zusatzlich und unnotig er-
schweren.

These 9: Nutzungsdauern Strom

Im Strombereich besteht méglicherweise punktueller Anderungsbedarf. Die bestehenden Nutzungsdauern
sind in geeigneter Weise weiter festzulegen, ggf. zu ergéinzen. Zu priifen ist die Einschrdnkung der Spannen
oder das konsequente Abstellen auf einen einheitlichen Wert.

Wird These 9 geteilt?
Was sagen Sie zur Einschréinkung der Bandbreite der kalkulatorischen Nutzungsdauern — insbesondere im
Strombereich?

Hinsichtlich der bestehenden Regelung zu den kalkulatorischen Nutzungsdauern im Strombereich drangt
sich derzeit kein Handlungsbedarf auf. Von daher sollte die bestehende Regelung fur Strom grundsatzlich
beibehalten werden.

Denn es gilt auch zu bericksichtigen, dass eine Anpassung erneuten Umsetzungsaufwand nach sich ziehen
wiirde, ohne dass fiir den Strombereich eine ersichtliche Notwendigkeit vorliegt.

Zu Uberlegen ist allerdings, ob einzelne Anlagengruppen genauer spezifiziert werden konnten. Dies betrifft
Anlagengruppen, in denen der Einsatz von Digitaltechnik in den letzten Jahren gestiegen ist, z.B. digitale
Schutz- und Leittechnik sowie Fernmelde-, Fernmess- und Automatikanlagen. Fiir diese kdnnte eine neue
Anlagenklasse “Digitale Sekundartechnik” eingefiihrt und die sachgerechten Nutzungsdauern gemeinsam
mit der Branche evaluiert werden.

These 10: Nutzungsdauern Gas

Im Gasbereich sollten fiir diejenigen Netzteile, die absehbar keiner Folgenutzung durch Wasserstoff- oder
Biomethan-Transport unterliegen, 1) eine Verkiirzung der Nutzungsdauern und 2) die Umstellung auf einen
degressiven Abschreibungsverlauf gepriift werden. Flir Netze, die einer Folgenutzung unterliegen, kénnten
hingegen méglicherweise auch die aktuellen Abschreibungsverldufe beibehalten werden.

Die Bundesnetzagentur erkennt an, dass die entgeltseitige Begleitung der Transformation im Sinne einer
gesicherten Amortisation der Investitionen und der Vermeidung sprunghaft steigender Entgelte am besten
gelingt, je friiher die Mafsnahmen einsetzen. Allerdings herrscht derzeit noch erhebliche Unsicherheit iiber
die konkreten Transformationspfade in den einzelnen Netzen. Insofern ist im Verfahren zu erértern, wie an-
gesichts der bestehenden Unsicherheit vorgegangen werden soll. So kann erwogen werden, ob in einer
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Ubergangsphase auf ein eher pauschales Abschreibungsverfahren umgestellt wird. Dieses wiirde sich von
den einzelnen Anlagen I6sen und das Sachanlagevermégen in Génze zu einem Anteil wie bisher linear — un-
ter Anwendung einer typisierten Nutzungsdauer — und zu einem Anteil degressiv abschreiben. Hierbei
kénnte den Netzbetreibern ein weiteres Ermessen eingerdumt werden, wie diese eher pauschale Abschrei-
bung fiir ihr Netz zu parametrieren ist. Mégliche Fehlanreize in Bezug auf auslaufende Konzessionsvertrége
oder bevorstehenden Netziibergdngen sind hierbei zu vermeiden.

Wird These 10 geteilt?
Wie kann ein pauschales Abschreibungssystem im Gasbereich konkret ausgestaltet werden?

Die These wird generell geteilt. Angesichts der Transformation der Gasnetzinfrastruktur hin zu griinen Ga-
sen einschlielllich Wasserstoff, die mit einer Stilllegung von Teilen des Gasnetzes auch bereits vor 2045 ein-
hergehen wird, ist es unabdingbar, den Netzbetreibern die Moglichkeit zu geben, die kalkulatorischen Nut-
zungsdauern der von der Stilllegung betroffenen Teile ihres Gasnetzes anzupassen.

Da derzeit allerdings groRtenteils noch nicht absehbar ist, welche Netzteile wie lange und mit welchem
Energietrager (Erdgas, Biomethan, Wasserstoff) genutzt werden und weil die Verteilnetzbetreiberland-
schaft zunehmend heterogener wird, benétigen die Netzbetreiber kiinftig groftmaogliche Ermessensspiel-
rdume bei der Wahl der anzusetzenden kalkulatorischen Nutzungsdauern fir die Gasnetzinfrastruktur. Da-
bei muss der Netzbetreiber die Moglichkeit haben, fiir die bestehenden Anlagengruppen und Netzstrange
differenzierte kalkulatorische Nutzungsdauern anzuwenden, beispielsweise weil fir einzelne Netzstrange
eine anderweitige Nutzung tGber 2045 hinaus vorgesehen ist, wahrend flr andere auch Stilllegungen vor
2045 unvermeidbar sind. Diese Flexibilitat sollte dem Netzbetreiber ermdglichen, Nutzungsdauern inner-
halb grofRer Bandbreiten zu wahlen, die auch vor oder nach 2045 enden kénnen. Eine Fixierung nur auf die
beiden Optionen ,,2045" oder , keine Verkiirzung” wiirde der Heterogenitat der Versorgungslandschaft
nicht gerecht.

Auch sollte aus Griinden der Komplexitdtsreduktion bei kiinftigen Regelungen von einer unterschiedlichen
Bewertung von Bestands- und Neuanlagen abgesehen werden (Vergleiche Festlegung "KANU“) und Rege-
lungen / Systematiken sich auf den gesamten Anlagenbestand erstrecken.

Weil die kiinftige Netzbetreiberlandschaft groRtenteils noch nicht konkret ist (verbindliche kommunale
Warmeplanung vielerorts nicht vorhanden) und die Verfugbarkeit der verschiedenen Warmeldsungen sich
erst nach und nach herausstellen wird, muss der Netzbetreiber auch die Moglichkeit haben, die von ihm
gewdhlten Nutzungsdauern zu bestimmten Zeitpunkten wieder an neue Gegebenheiten und Erkenntnisse
anpassen zu kdnnen, was auch Wiederverlangerungen einmal verkiirzter Nutzungsdauern beinhalten muss.
Dies lielle sich im derzeitigen System beispielsweise mittels Umstelljahren auf Basis der Restbuchwerte ab-
bilden. Von entscheidender Bedeutung ist, dass fiir keinen Netzbetreiber durch die von ihm ausgewahlten
Nutzungsdauern das Risiko besteht, am Ende moglicherweise auf Restbuchwerten ,,sitzenzubleiben.”

Sehr wichtig bei der Regelung der Nutzungsdauern ist, dass mogliche Vorgehensweisen in Verbindung mit
handels- und steuerrechtlichen Bewertungsunterschieden — beispielsweise schliet das Handelsrecht einen
Wechsel von der linearen auf die degressive Abschreibungsmethodik aus — geklart werden. Es muss ein
Verfahren gefunden werden, dass einen Gleichklang von Anreizregulierung, Handels- und Steuerrecht ge-
wahrleistet. Andernfalls besteht die Gefahr, dass handels- und steuerrechtliche Mehrgewinne ausgeschiit-
tet werden bzw. zu hoheren Steuerabfliissen flihren und im Endeffekt somit nicht den dringend bendétigten
Investitionen in die Energiewende zugutekommen. Bei einer linearen Abschreibungsmethode ware dies aus
unserer Sicht jedenfalls umsetzbar, so dass die Wahl einer solchen durch den Netzbetreiber nicht ausge-
schlossen werden darf. Eine degressive Abschreibungsmethode sollte somit lediglich als Option fiir den
Netzbetreiber gestaltet werden.

Die oben genannte Fragestellung eines pauschalen Abschreibungssystems konnte im Widerspruch zum
handelsrechtlichen Einzelbewertungsgrundsatz stehen und gegebenenfalls eine angestrebte
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Harmonisierung handelsrechtlicher und regulatorischer Aspekte im Unternehmen erschweren, weshalb wir
diese kritisch sehen. Die Differenzierung von Nutzungsdauern nach einzelnen Netzstrangen erscheint uns
demgegeniiber besser praktikabel. Sie entspricht nicht nur dem handelsrechtlichen Einzelbewertungs-
grundsatz, auch kdnnte sie systemseitig mittels Netz-IDs aus unserer Sicht ohne zu groRen Umsetzungsauf-
wand abgebildet werden.

Zuletzt muss bei der Ausgestaltung der Verkiirzung der Nutzungsdauern der Gesichtspunkt Beriicksichti-
gung finden, dass eine Verkiirzung nicht zu einer ,self fulfilling prophecy” werden darf, die einen Ausstieg
aus dem Gasnetz unangemessen beschleunigt und die Netzentgelte bereits in der Anfangsphase nach ihrer
Einflhrung zu stark steigen lasst, obwohl viele Kunden noch auf das Gasnetz zu ihrer Warmeversorgung an-
gewiesen sind. Hartefalle zu hoher Netzentgelte Gber einen zu langen Zeitraum missen im Auge behalten
werden und ggf. durch andere Finanzierungsinstrumente als Netzentgelte abgefedert werden (Fonds, staat-
liche Zuschiisse; vgl. staatliches Vorgehen bei Redispatchkosten auf der Ubertragungsnetzebene).

Auf Grundlage welcher Uberlegungen wiirden Netzbetreiber ihre Nutzungsdauern bzw. Abschreibungsquo-
ten im Gasbereich abschétzen? Wie kann die Angemessenheit der vorgenommenen Parametrierung gegen-
liber der Bundesnetzagentur belegt werden?

Anhaltspunkte fur die Netzbetreiber kdnnen sich beispielsweise aus dem Netzentwicklungsplan, der kom-
munalen Warmeplanung, dem Gasnetzgebiets-Transformationsplan/Gasnetztransformations-Fahrplan, den
Gasmengen im Netz, den Biogasmengen im Netz und den Investitionen in die Wasserstofftauglichkeit des
Netzes ergeben.

Welche Herausforderungen ergeben sich bei der Umsetzung, wenn die beschleunigte oder degressive Ab-
schreibung der Gasnetze schon vor Beginn der 5. Periode eingefiihrt werden sollte?

Je schneller die beschleunigte Abschreibung eingefiihrt wird, auf umso mehr Netzkunden kénnen die stei-
genden Erlésobergrenzen noch umgelegt werden. Daher begriiBen wir eine moglichst zligige Einfliihrung,
die aufgrund des entstehenden - gerade systemseitigen - Umsetzungsaufwands aus unserer Sicht allerdings
nicht rickwirkend geschehen sollte. Hierbei muss allerdings beachtet werden, dass das System so ausge-
staltet wird, dass es die Inanspruchnahme der Verkiirzung nicht unangemessen und unrealistisch stark an-
reizt mit der Folge schnell stark ansteigender Netzentgelte, was den Ausstieg von potenten Kunden aus
dem Gasnetz zur Folge hatte und wirtschaftlich schwachere Gaskunden dann als Hartefalle zurticklieBe.

These 11: Pauschalierte Kapitalkostenbestimmung (WACC)

Mit der Einfiihrung eines WACC wiirde eine Angleichung an den internationalen Standard und mit der stdir-
keren Standardisierung eine héhere Transparenz und Planbarkeit fiir Investoren erreicht. Zudem stellt der
WACC ein von den tatsdchlichen Kosten entkoppeltes Zinskostenbudget dar. Das Zinskostenbudget ist dabei
unabhdngig von der tatséichlichen Finanzierungsstruktur des Netzbetreibers. Anreize zu rein regulatorisch
optimierten Finanzierungsstrukturen, die oft hohe Transaktions- bzw. Beratungskosten verursachen, werden
dadurch vermieden. Im Ergebnis kann zudem eine reduzierte Komplexitét und damit eine erheblich erleich-
terte Administrierbarkeit erreicht werden.

Wird These 11 geteilt?

Wie bewerten Sie den Vorteil einer vereinfachten Kapitalkostenbestimmung fiir die Vermittelbarkeit des Re-
gulierungssystems, bspw. gegeniiber Investoren?

Die These 11 wird grundsatzlich geteilt. Auch wir gehen davon aus, dass die Umstellung der Kapitalkosten-
bestimmung auf einen WACC-Ansatz die Komplexitat verringern und damit Transparenz und
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Vermittelbarkeit des deutschen Regulierungssystems gegentiber Investoren, gerade auch aus dem Ausland,
und auch gegenilber Netznutzern steigern konnte. Die durch eine strukturunabhangige EK-Verzinsung zu
bewirkenden Vereinfachungen sind erheblich. Der internationale Vergleich deutscher Netzbetreiber mit
auslandischen Netzbetreibern wiirde fiir Investoren einfacher.

Wir weisen jedoch darauf hin, dass diese pauschale Aussage von der gesamtheitlich sachgerechten Ausge-
staltung des WACC-Ansatzes (auch unter Bericksichtigung insbesondere der in den Thesen 8, 13 und 14
angesprochenen Themenfelder) abhdngt. Die weiter massiv ansteigenden Investitions- und Finanzierungs-
bedarfe kdnnen nur realisiert werden, wenn zukunftsorientierte verldssliche und kapitalmarktadédquate
Verzinsungsbedingungen sichergestellt werden. Die 6konomische Bestimmung eines angemessenen, kapi-
talmarktadaquaten und zukunftstauglichen Eigenkapitalzinssatzes ist modellunabhangig notwendig und
wird nicht per se durch ein WACC-Modell gel6st.

Ein wichtiger zu diskutierender Parameter werden in diesem Zusammenhang die im neuen System zu
Grunde zu legenden kalkulatorischen Quoten fir Eigen- und Fremdkapital, gerade auch unter Berlicksichti-
gung der Behandlung der BKZ (BKZ ersetzen kein Eigenkapital, sondern die Fremdfinanzierung), sein. Dar-
Gber hinaus kommt der kiinftigen Festlegung des WACC-Zinssatzes eine sehr groRe Bedeutung zu, da er
nicht wie bisher beim kalkulatorischen Eigenkapitalzins nur die Eigenkapitalkomponente beinhaltet, son-
dern zusatzlich auch die Fremdkapitalkomponente. Im Falle eines zu niedrig beriicksichtigten Fremdkapital-
zinssatzes droht hier den Netzbetreibern eine unmittelbare Unterdeckung ihrer Zinsaufwendungen, die sie
dann aus anderen Mittelzuflissen kompensieren missten. Daher ist die Verdanderungsdynamik der Markt-
zinsen unbedingt angemessen zu beriicksichtigen. Uberdies miissen die methodischen Mangel bei der Be-
stimmung des EK-Zinses auch in diesem System beseitigt werden.

Entscheidungsspielraum und Verantwortung der BNetzA im Hinblick auf die Ausgestaltung der Moglichkei-
ten eines wirtschaftlichen Netzbetriebs sind im Rahmen der Festlegung des WACC-Zinssatzes immens. Eine
ergebnisoffene Diskussion zur Festlegung der relevanten Quoten sowie des Fremdkapitalzinssatzes im
WACC unter Berticksichtigung neuester wissenschaftlicher Erkenntnisse ist daher unbedingt notwendig, um
zu gewahrleisten, dass die deutschen Netzbetreiber als wirtschaftlich gesunde Unternehmen weiterhin die
gewohnte hohe Qualitat im Strom- und Gasnetz gewahrleisten kdnnen.

In diesem Zusammenhang muss das seit der dritten Regulierungsperiode erfolgreich praktizierte System
des Kapitalkostenaufschlags zwingend weiterhin bestehen bleiben, um einen Zeitverzug bei der Erstattung
von Investitionen auch kiinftig zu vermeiden.

Bedarf es aus lhrer Sicht der Vorgabe einer Mindesteigenkapitalquote?

Die Vorgabe einer Mindesteigenkapitalquote ist nicht notwendig, da bereits seitens der finanzierenden
Banken ein erheblicher Druck zur Beibehaltung einer ausreichenden Eigenkapitalquote besteht. AuRerdem
wirde eine Mindesteigenkapitalquote strukturelle Unterschiede von Netzbetreibern unbericksichtigt las-
sen. Die Netzbetreiber der Thiiga-Gruppe sind sich bewusst, dass sie nur dann die Umsetzung der Energie-
wende sowie die gewohnte Versorgungssicherheit gewahrleisten kénnen, wenn sie bei ihren kreditgeben-
den Banken eine Bonitatseinstufung im Bereich des , investment grade” erhalten. Damit regelt bereits der
Markt die Beibehaltung einer Mindesteigenkapitalquote.

Malgeblich fir die Investitions- und Verschuldungsfahigkeit des Netzbetreibers sind unseres Erachtens dar-

Uber hinaus eine fir Investoren attraktive Kapitalverzinsung im Rahmen des WACC-Ansatzes und die lang-
fristige Verlasslichkeit des deutschen Regulierungsrahmens.

16



Wie sollte mit Zinsaufwendungen oder -ertrégen aus langfristigen Riickstellungen umgegangen werden?

Die Zinsaufwendungen fir langfristige Riickstellungen verhalten sich systembedingt umgekehrt proportio-
nal zur Entwicklung des allgemeinen Zinsniveaus. Diese Entwicklung resultiert unmittelbar aus den Bilanzie-
rungsregeln des HGB. Ein sicher noch weiter zu evaluierender Ansatz zum Ausgleich dieser Entwicklung
kdénnte sein, dass die Differenz zwischen dem Zinsaufwand fir die Rickstellungen und dem FK-Zinsanteil im
WACC als dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten bzw. Ertrage Beriicksichtigung finden.

These 12: Vereinfachungen der Bestimmung des betriebsnotwendigen

Umlaufvermogens

Es kann je nach Anwendungsfall eine pauschale Quote zur Bestimmung des betriebsnotwendigen Umlauf-
vermogens fiir Netzbetreiber, Verpdchter und Dienstleister bestimmt werden. Die Hohe der Pauschale kann
sich bspw. an denjenigen Werten orientieren, die im Rahmen der Verwaltungspraxis in den letzten Jahren
seitens der Bundesnetzagentur als betriebsnotwendig anerkannt und von einer Vielzahl von Netzbetreibern
ohne weitere Verfahren akzeptiert wurden.

Wird These 12 geteilt?
Welche Gesichtspunkte sind bei der Bestimmung des zu berticksichtigen Umlaufvermdgens zu berticksichti-
gen?

Die These 12 wird dahingehend geteilt, dass eine pauschale Anerkennung des Umlaufvermdégens grundsatz-
lich das deutsche Regulierungssystem vereinfachen wiirde. Allerdings sind bei der Quotenbildung ange-
sichts der Erfahrungen aus der Verwaltungspraxis der Vergangenheit zwei Punkte zu berlicksichtigen:

Die Quote unterstellt den plinktlichen Zahlungseingang aller Netznutzer. De facto treten jedoch regelmaRig
Zahlungsverspatungen und -ausfille auf, die durch die dargestellte Quote nicht bertcksichtigt werden. Die
Anerkennung des pauschalen Umlaufvermégens muss deshalb zur sachgerechten Abbildung des Forde-
rungsbestands der Netzbetreiber hoher sein als in der bisherigen Verwaltungspraxis gewdhrt.

Dartber hinaus wurden die Vorrate der Netzbetreiber bisher weitgehend mit ihren Ist-Werten im Umlauf-
vermogen berlicksichtigt. Das Vorhalten von Vorréaten ist erfolgskritisch, um im Stérungsfall auch dann
kurze Ausfallzeiten zu gewahrleisten, wenn die Lieferzeiten der Hersteller - wie aktuell und auch in der na-
heren Zukunft zu erwarten - Uberaus lang sind. Im Rahmen des notwendigen Ausbaus der Stromnetze ist
unseres Erachtens noch mit einem Aufwuchs der Vorrate zu rechnen, etwa weil Materialien schon be-
schafft wurden, die Genehmigungsverfahren fiir die Umsetzung der MaRnahmen aber noch andauern. Des-
halb missen die Vorrate weiterhin mit ihren Ist-Werten in die Verzinsungsbasis einflieRen.

These 13: Kalkulatorischer EK-Zinssatz

Vorzugswiirdig ist die Festlegung eines Eigenkapitalzinssatzes fiir mindestens eine Regulierungsperiode. Es
soll in einem Regulierungssystem mit Effizienzvergleich — insbesondere angesichts verklirzter Regulierungs-
perioden — keine jéhrliche Anpassung erfolgen. Es sollte einen fiir Neu- und Bestandsanlagen einheitlichen

Zinssatz geben.

Wird These 13 geteilt?

Wir teilen diese These in Bezug auf die Fristigkeit der Festlegung und die Festlegung eines einheitlichen
Zinssatzes.
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Fiir welche Zeitréiume soll der Eigenkapitalzinssatz aus lhrer Sicht bestimmt werden?

Der Zinssatz sollte jeweils fiir eine Regulierungsperiode festgelegt werden. Langfristig ist der Kalkulationssi-
cherheit fiir Investoren der Vorrang gegeniber kurzfristigen Anpassungen aufgrund von Marktveranderun-
gen einzurdumen. Durch die Moglichkeit einer Anpassung der Zinssatze gem. § 29 Abs. 2 EnNWG auch wah-
rend der Regulierungsperiode im Falle erheblicher Verzerrungen wird gewahrleistet, dass weder die Ener-
giewende durch Zinssatze behindert wird, die Investitionen zu Verlustbringern werden lassen, noch Netzbe-
treiber ungerechtfertigt hohe Gewinne erzielen kdnnen. Dabei ist darauf zu achten, dass die durch § 29
Abs. 2 EnWG eingerdumte Moglichkeit auch bedarfsgerecht genutzt wird.

Sollte der Zeitraum zur Ableitung des Basiszinssatzes von 10 Jahren auf eine geringere Zahl an Jahren abge-
senkt werden?
Wie léisst sich gewdhrleisten, dass eine gewdhlte Methode dauerhaft und konsistent Anwendung findet?

Grundsatzlich sollte durch die Festlegungen der BNetzA ein marktgerechter Zinssatz gewahrleistet werden.
Mit der letzten Zinssatz-Festlegung fiir die 4. Regulierungsperiode ist dies nicht gelungen, was daran er-
kennbar ist, dass eine immens groRe Zahl an Netzbetreibern Beschwerde eingelegt und das OLG Disseldorf
die Festlegungen als rechtswidrig aufgehoben hat. Mit dem Festhalten an einem einzigen Modell nahm die
BNetzA bei ihrer letzten Zinssatzfestlegung eine Sonderrolle unter den europdischen Regulierungsbehoérden
ein. Insgesamt ist im internationalen Vergleich zu beobachten, dass immer mehr Regulierungsbehérden,
aber auch Institutionen wie das Institut der Wirtschaftspriifer in Deutschland (IDW) und die européische
Zentralbank, verstarkt auf einen Methodenpluralismus setzen, um im Rahmen des Capital Asset Pricing Mo-
del (CAPM) eine sachgerechte Marktrisikopramie und damit auch sachgerechte Eigenkapitalzinssatze abzu-
leiten.

Die BNetzA sollte sich deshalb bei der Ableitung der Zinssatze nicht an ein einziges wissenschaftliches Mo-
dell binden, sondern starker die Entwicklung der Wissenschaft betrachten. Dies impliziert eine Ermittlung
und Plausibilisierung der Marktrisikopramie mit mehreren Methoden (z. B. Uberschussrenditen, Total Mar-
ket Return-Ansatz, Dividendendiskontierungsmodelle) und eine starker gegenwartsorientierte Betrachtung.

Da die BNetzA wesentliche Vereinfachungen bei der Ermittlung der kalkulatorischen Verzinsung plant, wird
der Vergleich mit den Festlegungen anderer Regulierungsbehdrden vereinfacht. Die Behorde sollte sich da-
her zukiinftig auch starker am Durchschnitt internationaler Festlegungen orientieren. Bislang ist dieser Ver-
gleich aus unserer Sicht vernachldssigt worden. So hat sich insbesondere in der 4. Regulierungsperiode ge-
zeigt, dass die deutsche Verzinsung im internationalen Vergleich am untersten Rand liegt. Wir weisen da-
rauf hin, dass auch in der aktuellen Marktsituation eine Anpassung der Eigenkapitalzinssatze im Kapitalkos-
tenaufschlag nicht notwendig geworden ware, wenn die Festlegung des Zinssatzes bereits auf dem Niveau
des internationalen Durchschnitts erfolgt ware. Ein angemessener Abstand des festgelegten EK-Zinssatzes
zu den auf dem Markt gangigen Zinsen fir Fremdkapital muss immer gewahrleistet sein, damit angesichts
des hoheren Risikos und der anderen Verzinsungserwartung fiir Eigenkapital die Investitionsfahigkeit der
Netzbetreiber sichergestellt bleibt.

Vor diesem Hintergrund ist der Zeitraum zur Ableitung des risikolosen Zinssatzes nachrangig. Methodisch
spricht unseres Erachtens einiges dafiir, die bisherige Periode von 10 Jahren beizubehalten, soweit die vor-
genannten Punkte erfillt sind.

Sollte der Zinssatz fiir Strom- und Gasnetzbetreiber differenziert werden? Welche Methoden zur Ermittlung
sektorspezifischer Zinssétze kdmen hier in Frage?

Gas- und Strom-Zinssatze sollten nicht differenziert werden. Dies hat sich bewahrt und ist auch 6konomisch
sachgerecht. Das Risiko des mittels des CAPM abgeleiteten Zinssatzes wird durch den Parameter Beta
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abgebildet. Die Herleitung des Beta am Kapitalmarkt bezieht sich auf die Volatilitat der zu Grunde liegen-
den Aktienkurse einer betrachteten peer group im Vergleich zum Marktportfolio. MaBgeblich fiir die Volati-
litat ist nicht der generelle Ausblick fur die Geschaftstatigkeit eines Unternehmens. Dieser ist in der Regel
bereits in den Aktienkurs eingepreist. Das Beta ist stattdessen durch die Informationsunsicherheit im Hin-
blick auf die eingepreiste Entwicklung bestimmt. Bisher wurden internationale bérsennotierte Strom- und
Gasnetzbetreiber fir die Ermittlung des Beta zusammengefasst. Dies halten wir auch fir die Zukunft fur an-
gemessen. Zwar ist es unstrittig, dass Strom- und Gasnetze sich in Zukunft unterschiedlich entwickeln wer-
den. In Bezug auf die bestehende Informationsunsicherheit sehen wir jedoch keinen Unterschied. Dies gilt
insbesondere vor dem Hintergrund, dass die BNetzA in diesem Eckpunktepapier mit der Nutzungsdauerver-
kiirzung im Gasbereich und der Anerkennungsfahigkeit von Riickstellungen und Rickbau wesentliche Trans-
formationsthemen adressiert.

Weiterhin weisen wir darauf hin, dass die internationale peer group zur Ableitung des Betas fiir die Energie-
netze im Jahr 2023 gerade einmal neun internationale Strom- und Gasnetzbetreiber umfasste. Eine Auftei-
lung der peer group nach Strom- und Gasnetzen wiirde unweigerlich zu einer zu kleinen Stichprobe fir die
Ableitung des Betas fiir die Strom- und Gasnetze fiihren.

These 14: Gewerbe- und Korperschaftsteuer (§ 8 StromNEV und GasNEV)

Bei der Neuordnung des Regulierungsrahmens ist neu zu bewerten, ob die Anerkennung der Gewerbesteuer
weiterhin auf kalkulatorischer Basis ermittelt oder auf den dem Netzbetreiber zugeordneten Anteil der tat-
sdchlich gezahlten Gewerbesteuer begrenzt werden soll.

Wird These 14 geteilt?

Wie kann die dem Netzbetreiber zuzurechnende tatsdchlich gezahlte Gewerbesteuer der steuerlichen Org-
anschaft eindeutig zugeordnet und ermittelt werden? Welcher zusdtzliche Aufwand wiirde hierdurch entste-
hen?

Wiirde man die Anerkennung der Gewerbesteuer auf die tatsdchliche Gewerbesteuerzahlung begrenzen,
gdbe es dann Griinde, die Kérperschaftsteuer weiterhin auf kalkulatorischer Basis zu gewdhren?

Welche ,,Anpassungsstrategien” der Netzbetreiber erwarten Sie, wiirde man die Anerkennung der Gewerbe-
steuer auf die tatséichliche Gewerbesteuerzahlung begrenzen?

Welche Auswirkungen auf die Kommunen bzw. die Héhe der Netzentgelte erwarten Sie, wiirde man die An-
erkennung der Gewerbesteuer auf die tatscdichliche Gewerbesteuerzahlung begrenzen?

Die These 14 wird nicht geteilt. Méchte man dem Vereinfachungsgedanken Rechnung tragen und auRer-
dem Umstrukturierungen von Unternehmensverbiinden mit dem Ziel der Maximierung der Gewerbesteu-
erlast des Netzbetriebes vermeiden, so kann die Ermittlung der Gewerbesteuerlast fiir den Netzbetreiber
nur kalkulatorisch erfolgen.

Netzbetreiber sind oftmals Bestandteil steuerlicher Organschaften. Der in These 14 adressierte Sachverhalt
des Steuerausgleichs zwischen verschiedenen Konzernunternehmen findet somit teilweise mehrere Ebenen
oberhalb der Netzbetreiber statt. Folglich misste die Regulierung hier ansetzen und damit implizit auch die
wettbewerblichen Sparten integrierter Energieversorgungsunternehmen mitbericksichtigen. Der regulato-
rische Grundansatz, alle Netzbetreiber gleichermalien als stand-alone-Unternehmen zu betrachten, wiirde

auf diese Weise methodisch ad absurdum gefiihrt.

Da die Ermittlung der kalkulatorischen Gewerbesteuer nach dem vom Regulierungssystem komplett losge-
|6sten System der Steuergesetzgebung erfolgt, wéare eine Ermittlung deutlich komplexer als der bisher ge-
wahlte Ansatz. Es msste die dem Jahresabschluss nachgelagerte Erstellung der steuerlichen Bilanz abge-
wartet werden, was zu erheblichen Verzégerungen fiihren wiirde. Betrachtungsgegenstand waren die Kon-
zernmiitter, oftmals mehrere Ebenen oberhalb der Netzbetreiber angesiedelt. Bei teilweisem Ausgleich der
Gewerbesteuerschuld im Konzern musste eine Fiktion flir die Ermittlung des Netzbeitrags gefunden
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werden. Bei mehreren Anteilseignern kommen teilweise unterschiedliche Gewerbesteuer-Hebesatze zur
Anwendung, die sich auf den Sitz des Eigentliimers und nicht auf den Sitz des Netzbetreibers beziehen. Da
die Steuerlast nach den um einige Jahre nachgelagerten Betriebspriifungen in der Regel noch einmal nach-
traglich korrigiert wird, missten auch diese Korrekturen sachgerecht abgebildet werden. Die kalkulatori-
sche Ermittlung der Verzinsung und die Ermittlung der beriicksichtigungsfahigen Gewerbesteuer wiirde um
Jahre divergieren.

Insgesamt liefe eine solche Gewerbesteuerermittlung dem grundséatzlichen Bestreben dieses Eckpunktepa-
piers, die Ermittlung der regulatorischen Kosten zu vereinfachen, somit diametral entgegen. Da bei einer
Anerkennung der tatsachlichen Gewerbesteuerzahlung auch die Hinzurechnungen gemaR § 8 GewStG zur
Erhohung der Bemessungsgrundlage Beriicksichtigung finden missten, wiirde das System nicht nur noch
weiter verkompliziert. Da dariiber hinaus auch der héchstrichterlich bestatigte kalkulatorische Ansatz der
von-Hundert-Berechnung bezogen auf die GewinngrofRe nach Steuern entfallen wiirde, ginge die Anwen-
dung dieser Logik fiir eine nicht unerhebliche Anzahl von Netzkunden mit einer Erh6hung statt einer Absen-
kung der berticksichtigten Gewerbesteuer und somit mit einer starkeren Kostenbelastung einher.
AuBBerdem kdnnte die pagatorische Ermittlung der Gewerbesteuer Fehlanreize durch die gezielte Nutzung
von steuerlichen Wahlrechten auslosen, die es zu vermeiden gilt.

Weiterhin wiirden Netzbetreiber, die zur schnelleren Umsetzung der Energiewende voriibergehende OPEX-
Steigerungen in Kauf nehmen und deshalb voriibergehend Verluste erwirtschaften, doppelt bestraft, da sie
in diesem System keine Gewerbesteuer mehr geltend machen dirften.

Diese Frage wurde im Ubrigen bereits bei Einfithrung der NEV umfassend konsultiert. Neue Erkenntnisse,
welche gegen die damals gewdhlte Methode der kalkulatorischen Ermittlung sprechen wiirden, liegen seit-
dem nicht vor.

These 15: Sonderthema Gas: Riickstellungen fiir Stilllegung und Riickbau

Fiir die nicht vermeidbaren Kosten fiir Stilllegungen und RiickbaumafSnahmen von Leitungen sollten Netzbe-
treiber Riickstellungen bilden. Die hierflir erforderlichen Zufiihrungen sollten auf Grund der erh6hten Unge-
wissheit der Inanspruchnahme auch regulatorisch als jéhrlich anpassbare Kostenposition anerkannt werden.
Damit wiirden die zu erwartenden Kosten friihzeitig antizipiert und , zeitlich vorgezogen”, sie wiirden damit
auch von der aktuell noch gréfSeren Zahl an Netzkunden getragen werden.

Wird die These 15 geteilt?
Diese These wird geteilt. Die regulatorische Anerkennung der nicht vermeidbaren Kosten fiir Stilllegungen

und eventuelle RiickbaumaRnahmen von Gasnetzinfrastruktur begriiRen wir. Flr die genaue Ausgestaltung
im neuen Regulierungsrahmen bedarf es jedoch weiterer Konkretisierung und gesetzlicher Anpassungen:

Angesichts der potentiell hohen Kosten und finanziellen Belastung der Netznutzer sollte ausgeschlossen
werden, dass vermeidbare Kosten entstehen. Fir die Bildung dieser Riickstellungen miissen daher konkrete
Anhaltspunkte fur die unvermeidbare und erforderliche Stilllegung bzw. den Riickbau fiir die betroffene
Gasnetzinfrastruktur vorliegen, sodass die Bildung dieser Riickstellungen nicht zur gezielten Ergebnisgestal-
tung genutzt werden kdnnte. Insbesondere vor dem Hintergrund, dass derzeit noch hohe Unsicherheiten
bezliglich der Folgenutzung der Gasnetzinfrastruktur (z.B. flir Wasserstoff, Biomethan) bestehen, sollten
konkrete Kriterien zu Grunde gelegt werden, die flr die einzelnen Leitungen gelten, z.B. KWP, NEP, Gasnetz-
gebiets-Transformationsplan, Gasnetztransformations-Fahrplan, Gasmengen, Zahl Gaskunden.

Unvermeidbare Stilllegungen und Riickbauten von Hausanschliissen kdnnen mit hohen Kostenbelastungen
flr einzelne Netzbetreiber verbunden sein. Auch weisen die Netzgebiete eine hohe Heterogenitat auf —
Tendenz steigend — wodurch sich eine unterschiedliche Kostenstruktur je Anschlusspunkt (Preiseffekte),
aber auch Mengeneffekte, je nach Netzinfrastruktur, ergeben kénnen. Es ist daher wichtig, dass die Kosten
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flr unvermeidbare Stilllegungen und Riickbau nicht in den Effizienzvergleich eingehen, da Netzbetreiber nur
sehr wenig Einfluss auf die Stilllegungserfordernisse in ihrem Netzgebiet haben. Eine Einbeziehung in den
Effizienzvergleich wiirde diejenigen Netzbetreiber ungerechtfertigt bestrafen, die besonders grol3e Teile ih-
res Netzes stilllegen missen oder bei der Stilllegung besonders schnell vorgehen. Auch die Hohe der Stillle-
gungskosten fiir einen einzelnen Anschluss ist exogen getrieben, da diese von den erforderlichen Kapazita-
ten und den geographisch unterschiedlichen Wettbewerbssituationen abhangt - mit anderen Netzbetrei-
bern und wettbewerblich orientierten Unternehmen - um wenige vorhandene Tiefbauunternehmen. Um
Missbrauch auf jeden Fall auszuschlieRen, ware daran zu denken, technische Regelungen bzgl. der Stillle-
gung eines Gasanschlusses aufzustellen, damit alle Netzbetreiber hier auf derselben Grundlage vorgehen.

Um dem Ziel der Flexibilitat in der Kostenanerkennung Rechnung zu tragen und um Basisjahreffekte zu ver-
meiden, ist eine unmittelbare Anerkennung dieser Kosten notwendig. Eine Einstufung als volatile Kosten ist
nicht geeignet, da diese Kosten in den Effizienzvergleich eingehen wiirden und Netzbetreiber aus den oben
genannten Griinden benachteiligen wiirden. Darliber hinaus konnte dies dazu fihren, dass Netzbetreiber
die wirtschaftlich glinstigste Stilllegungsmdglichkeit wahlen, nicht jedoch die technisch sicherste. Dies
koénnte im schlimmsten Fall zu Gefahren fir die Allgemeinheit flihren. Daher sollten die Kosten fiir unver-
meidbare Stilllegungen und Riickbau als dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten behandelt werden.

Bei Fortfiihrung des bestehenden Regulierungssystems und damit der Bedeutung der bilanziellen Kapital-
struktur der kalkulatorischen Bilanz im Basisjahr (also bei Nichtanpassung auf WACC) wiirden sich etwaige
Rickstellungen ungerechtfertigt nachteilig auf die Verzinsung des Netzbetreibers auswirken. Rickstellungs-
verpflichtungen aus unvermeidbaren Stilllegungen und Rickbauten sollten daher nicht im Abzugskapital
Beriicksichtigung finden.

In welchem Umfang sind Sie zum Riickbau oder zur Stilllegung von Leitungen verpflichtet? In welchem Um-
fang rechnen Sie tatséichlich mit der Inanspruchnahme?

Die Verpflichtung zum Riickbau findet sich in Konzessionsvertragen und vertraglichen Regelungen mit
Grundstickseigentimern. Ob darlber hinaus eine Riickbaupflicht auch aus Gesetz resultieren kann, muss
der Gesetzgeber klarstellen. Dies ist keine Frage, die dem Regelungsgehalt einer Festlegung zuganglich ist.

Zur volkswirtschaftlichen Optimierung der Transformation der Gasversorgung sollte ein Riickbau von Leitun-
gen moglichst vermieden werden und nur in zwingend notwendigen Fallen stattfinden. Das BMWK hat an-
gekiindigt, hierzu den Rechtsrahmen zu iberpriifen und weiterzuentwickeln. Dabei ist es sehr wichtig, dass
Rickbauverpflichtungen aus Konzessionsvertragen, die nicht aus Umwelt- oder stadtebaulichen Griinden
zwingend erforderlich sind, durch das zu schaffende héherrangige Recht unwirksam werden. Andernfalls
wirden Rickbauverpflichtungen fiir Netzbetreiber mit den entsprechenden finanziellen Konsequenzen fir
die Netzkunden geschaffen, obwohl diese objektiv gar nicht erforderlich waren.

Ohne entsprechende Regelungen durch den Gesetzgeber rechnen wir mit einer Inanspruchnahme aus den
vertraglichen Regelungen. Diese wird im Zeitverlauf zunehmen. Die kiinftig ansteigenden Kosten kdnnten
somit gegebenenfalls mit der noch breiten Kundenmasse im Gas auseinanderlaufen. Sollten sich allerdings
die unvermeidbaren Stilllegungen und Riickbauten schneller als gedacht in die Tat umsetzen lassen, kénnte
dies wiederum zu Harten fiir die vorhandenen Gaskunden flhren. Es sollte daher grundsatzlich Gberlegt
werden, ob die Kosten fiir unvermeidbare Stilllegungen und den Rickbau von Gasnetzinfrastruktur kiinftig,
anstatt Gber die Netzentgelte - zumindest teilweise - iber Alternativen wie einen staatlichen Fonds finan-
ziert werden, was den Anforderungen der Energiewende als gesamtgesellschaftliche Aufgabe besser Rech-
nung tragen wiirde als die bestehende Netzentgeltsystematik, die ungerechtfertigt allein die Gaskunden
belastet.
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