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ZUR DISKUSSION GESTELLT

Strommarkt — Balance zwischen
Wettbewerbsfahigkeit, Nachhaltigkeit
und Bezahlbarkeit

Getrieben von Klimaschutz und technologischem Fortschritt befinden sich die
Strommarkte in Deutschland und Europa in einer Phase umfassender Transforma-
tion. Auch das heutige Strommarktdesign wird angesichts der gedinderten Bedingun-
gen Kkritisch hinterfragt. Die Beitrige in dieser Ausgabe greifen die aktuelle Diskus-
sion um Strommarktdesign, neue Technologien sowie den zukiinftigen Strommix auf.
Wie kann die Integration volatiler erneuerbarer Energien gelingen? Welche Markt-
mechanismen konnen Versorgungssicherheit bei steigenden Anteilen erneuerbarer
Energien garantieren? Wie Netzengpédssen und regionalen Ungleichgewichten begeg-
nen? Wie lassen sich private Investitionen in erneuerbare Energien verstiarken?

Veronika Grimm und Axel Ockenfels*

Der Strommarkt steht am Scheideweg

l6sen, sondern auch Investoren von Marktrisiken be-
freien und weitere Aufgaben libernehmen, die ein

Ein funktionsfahiger Strommarkt ist die Grundlage
fir Wohlstand und Wettbewerbsfahigkeit. Doch das

Bundeswirtschaftsministerium konstatiert in seinem
Optionenpapier zum »Strommarktdesign der Zukunft«
ein mangelndes Vertrauen der Marktteilnehmer in die
Rahmenbedingungen. Das ist nicht verwunderlich,
denn Anpassungen der Marktregeln an ein zunehmend
dezentrales Stromsystem wurden jahrelang versdumt.
Stattdessen wird nahezu jeder Ein- und Austritt in
den Markt energiepolitisch gesteuert und in
die Strompreisbildung eingegriffen. Die Folge
sind Fehlanreize, die immer neue Repara-
turen und Eingriffe erforderlich machen.
Notwendige Investitionen bleiben aus. Das
Gelingen der Energiewende ist gefdhrdet.

Als Losung favorisiert das Ministerium

Strommarkt besser l6sen kdnnte. Die vorgeschlagenen
Mechanismen sind hochkomplex, biirokratisch und
wiederholen teils Fehler friiherer fehlgeschlagener Ka-
pazitatsmarkte in anderen Landern. Insbesondere bei
dem vorgeschlagenen dezentralen Kapazitatsmarkt ist
mit volatilen und extremen Preisen zu rechnen, die
weder etwas mit den Grenzkosten neuer Kapazitat

Prof. Dr. Veronika Grimm

Kapazitatsmarkte. Die Vorschlage sind jedoch
problematisch: Die Kapazitatsmarkte sollen
nicht nur das Versorgungssicherheitsproblem
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zu tun haben dirften, noch zuverlassig das »richtige«
MaR an kollektiver Versorgungssicherheit gewahrleis-
ten konnen (Cramton und Ockenfels 2024a; Grimm
und Ockenfels 2024).

Problematisch ist auch die angedachte Férderung
erneuerbarer Energien durch Kapazitatszahlungen.
Das Optionenpapier argumentiert mit dem »Gleichzei-
tigkeitseffekt«. Demnach ist die strompreissenkende
Wirkung der erneuerbaren Energien so grof3, dass sie
ihre eigenen Investitionskosten nicht durch Markter-
l6se refinanzieren kdnnen. Immer ofter ist sogar der
Wert erneuerbarer Stromerzeugung negativ. Doch
das Argument, erneuerbare Energien brauchen Sub-
ventionen, weil sie etwas produzieren, das auf dem
Strommarkt nicht viel wert ist, iiberzeugt nicht. Ein
weiterer vorgebrachter Grund fiir Subventionen ist,
dass die CO,-Preise zu niedrig seien, um erneuerbare
Energien wirtschaftlich zu machen. Das favorisierte
Fordermodell liber Kapazitatszahlungen fuhrt nun
jedoch paradoxerweise dazu, dass beide unschénen
Effekte sogar noch verstarkt werden. Durch den Zu-
bau von Kapazitaten wird der Gleichzeitigkeitseffekt
verstarkt, so dass erneuerbare Energien im Strom-
markt weiter entwertet werden und die Belastungen
auf dem EEG-Konto steigen. Zugleich wird der Preis-
druck im europaischen Emissionshandel verringert, so
dass in anderen Strommarkten oder in der Industrie
Spielrdume fir zusétzliche CO,-Emissionen entstehen.

Ein Strommarktdesign, das mit Kapazitatszah-
lungen gegen die Markte ankampft, kann nicht funk-
tionieren. Kapazitaten sind fur sich ggnommen wenig
wert, wenn sie nicht an den richtigen Standorten er-
richtet werden und ihre Nutzung nicht durch geeig-
nete Preissignale gesteuert wird. Der Strommarkt der
Zukunft muss daher vor allem auf verldssliche Preis-
signale setzen, die Knappheiten und Kosten transpa-
rent abbilden. Der Strompreis kann Millionen von Ak-
teuren und ihre Strategien effizient koordinieren und
Wettbewerb, Investitionen und Innovationen fordern.
Noch ist Zeit, die Weichen fiir einen funktionsfahigen
Marktmechanismus zu stellen.

DREI MASSNAHMEN FUR EINEN RESILIENTEN UND
KOSTENEFFIZIENTEN STROMMARKT

Folgende MaRnahmen miissen fir einen resilienten
Strommarkt ergriffen werden.

Regional differenzierte Strompreise einfiihren

Unterschiedliche geographische Voraussetzungen des
Stromangebots im Zusammenspiel mit der Netzphy-
sik erzwingen regional differenzierte Preisanreize zur
Adressierung von Netzengpdssen. Die Frage ist daher
nicht, ob, sondern wie regional differenzierte Anreize
ausgestaltet werden. Die Politik und das Optionen-
papier versuchen trotz der Existenz lokaler Méarkte,
bundeseinheitliche Strompreise zu erzwingen, und
versuchen sodann, die entstehenden Ungleichge-
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wichte, massiven Fehlanreize, teuren Fehlallokationen
sowie die Gefahr strategischen Verhaltens Gber admi-
nistrative Umwege und Mikromanagement in Form
von Bonuszahlungen in Kapazitatsmarkten, regional
variierenden Netzentgelten und dhnlichem in den
Griff zu bekommen. Dies ist zum Scheitern verurteilt
(siehe zum Beispiel Grimm et al. 2019, 2022; Bichler
et al. 2024). Selbst wenn es gelénge, durch komplexe
Eingriffe die Anlagen weitgehend systemdienlich zu
platzieren, wiirden die preislichen Anreize fiir einen
effizienten Betrieb fehlen. Denn der Versuch, die sich
standig dndernden Preissignale durch administrativ
festgelegte Zahlungen »nachzuahmen« oder die Fol-
geprobleme eines bundeseinheitlichen Strompreises
ex post zu reparieren, stellt ein zunehmend aussichts-
loses Unterfangen dar. Der Strommarkt der Zukunft
ist angesichts des notwendigen viertelstlndlichen
Zusammenspiels von erneuerbaren Energien, Nachfra-
geflexibilitaten, Batterien und Gaskraftwerken ohne
verldssliche Preissignale nicht steuerbar.

Regional differenzierte Strompreise spiegeln die
Knappheitsverhaltnisse in den verschiedenen Netzre-
gionen wider und erméglichen dadurch eine kosten-
effiziente Koordination von Angebot und Nachfrage.
In Regionen mit hohem Stromangebot und niedriger
Nachfrage resultieren niedrigere Preise, so dass viele
Verbraucher gilinstig versorgt werden kénnen, wah-
rend in Engpassgebieten vergleichsweise héhere
Preise die Nachfrage dédmpfen. Dies schafft gezielte
Investitionsanreize: Erzeuger investieren dann bevor-
zugt in Regionen mit relativ knappem Angebot, wah-
rend stromintensive Unternehmen von niedrigeren
Preisen in Uberschussgebieten profitieren (Ambrosius
et al. 2020; Grimm et al. 2021). Da sich die Produktion
starker an den lokalen Verbrauchsstrukturen orien-
tiert und Netzengpasse strukturell entscharft werden,
wirde sich der Bedarf an {iberregionalem Netzausbau
etwas reduzieren (Grimm et al. 2021).

Der Schritt zu regional differenzierten Preisen er-
fordert Uberzeugungskraft und politisches Kapital.
Stiddeutsche Bundesldnder beflirchten dadurch stei-
gende Strompreise, Verbadnde flirchten um die Wett-
bewerbsfahigkeit von Standorten. Dabei wird jedoch
libersehen, dass die Anreize der Marktteilnehmer zur
Erzeugung und zum Verbrauch von Strom sowie die In-
vestitionsanreize in Erzeugungskapazitaten durch die
raumliche Vereinheitlichung der GroRhandelspreise
massiv verzerrt werden. Die zunehmenden Ineffizi-
enzen durch fehlgeleitete Investitionen treiben die
Stromkosten immer weiter in die Hohe. Die Wettbe-
werbsfahigkeit Deutschlands leidet.

Nicht mogliche Strompreisunterschiede zwischen
Nord- und Stiddeutschland gefdhrden die Wettbe-
werbsfahigkeit deutscher Unternehmen, sondern die
im Vergleich zu ausléndischen Standorten relativ ho-
hen Strompreise in Deutschland. Regional differen-
zierte Strompreise kdnnen zwar zunachst etwas gro-
Rere Unterschiede bei den Stromkosten innerhalb der
Bundesrepublik bedeuten, Effizienzgewinne auf dem



Strommarkt bei Produktions- und Investitionsentschei-
dungen sowie die durch Kostenwahrheit ausgeldsten
Innovationsanreize diirften jedoch zu einem Absinken
des durchschnittlichen Preisniveaus im Vergleich zu
einem Marktdesign ohne regionale Marktpreise fiihren.
Selbst die Hochpreisregionen diirften davon profitieren
im Vergleich zu einem Szenario, in dem die kiinstlich
verordnete einheitliche Preiszone fortbesteht. Ver-
schiedene Studien, die sich dieser Fragestellung wid-
men, kommen zu relativ geringen Auswirkungen auf
die Durchschnittspreise (Ambrosius et al. 2020; Grimm
et al. 2021; Aurora 2023; ENTSO-E 2024; Fraunholz et
al. 2021; Frontier Economics 2024; Tiedemann et al.
2024). Allerdings fehlt es bisher an umfassenden Ana-
lysen, die die kurz- und langfristigen Auswirkungen
von Preiszonen oder Nodalpreisen (Knotenpreise) fiir
entscheidungsrelevante Szenarien evaluieren.

Der Zuschnitt der Preiszonen ist eine Heraus-
forderung: Wahlt man etwa relativ groRe Zonen, so
kénnen die Preissignale die wesentlichen, aber nicht
alle Engpdsse adressieren. AuRerdem dndern sich die
Engpdsse, wenn mit der Zeit Kapazitaten zugebaut
werden. Es misste also darauf geachtet werden, nicht
die kurzfristig optimale Zonierung zu wahlen, son-
dern eine langfristig robuste (Ambrosius et al. 2020).
Wenn die Entscheidung gut durchdacht getroffen wird,
dirfte die Verbesserung im Vergleich zum Status quo
erheblich sein.

Von entscheidender Bedeutung wére es, Uber-
gangsregeln fiir bestehende langfristige Vertrage zu
etablieren. Zurecht weisen Skeptiker daher darauf hin,
dass der Ubergang zu einem neuen Marktdesign nicht
von heute auf morgen moglich ist. Das ist richtig. Aller-
dings wiirde sich schon die politische Entscheidung fiir
ein neues Marktdesign unmittelbar auf den Zubau von
Kapazitdten auswirken - denn Investitionen werden in
Antizipation zukUnftiger Preisentwicklungen getatigt.

Bei der Umsetzung kénnte man von den Erfahrun-
gen in anderen Markten profitieren. So hat Italien sein
Stromnetz in mehrere Preiszonen unterteilt, um den
regionalen Unterschieden in Angebot und Nachfrage
gerecht zu werden. Italien weist - wie Deutschland
- geografisch bedingt Unterschiede in der Stromer-
zeugung und -nachfrage auf, die durch die Etablie-
rung von Preiszonen nun besser adressiert werden,
wodurch die Effizienz und Stabilitat des nationalen
Strommarkts verbessert und gezielte Investitionsan-
reize geschaffen wurden. Um die negativen Auswirkun-
gen der Strompreiszoneneinfiihrung auf bestimmte
Regionen und Bevdlkerungsgruppen abzumildern,
wurden Unterstiitzungsprogramme konzipiert.

Den CO,-Preis stirken

Des Weiteren miissen die Preissignale auch (iber den
Stromhandel hinaus gestarkt werden, insbesondere
die CO,-Preise als Klimapolitikinstrument im Emissi-
onshandel. Strompreise, die die sozialen Kosten von
CO,-Emissionen widerspiegeln, erhdhen den Wert

ZUR DISKUSSION GESTELLT

der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und
schaffen Anreize fir Flexibilitdt und Speicher. Die er-
neuerbaren Energien sollten zugleich nicht von Preis-
risiken abgeschirmt werden. Dort, wo der Markt aus
sich heraus noch keine ausreichenden Anreize flir den
Ausbau der erneuerbaren Energien setzt, konnte eine
Weiterentwicklung des bestehenden Marktprédmien-
modells den Ausbau der erneuerbaren Energien for-
dern und gleichzeitig Anlagen, die ohne Férderung
wirtschaftlich sind, automatisch in den Markt ent-
lassen. In der Vergangenheit ist die Integration in
den Strommarkt bereits oft gelungen. In Kombina-
tion mit regional differenzierten Preisen ware es so
fir Betreiber attraktiv, Anlagen an Standorten mit
hoher Auslastung und hohen Preisen zu errichten,
wo die Anlagen aus Systemsicht einen hohen Nutzen
stiften. Auch andere marktnahe Férdermodelle sind
denkbar. In Kombination mit unserer dritten Empfeh-
lung ist es beispielsweise moglich, Energieversorger
zu verpflichten, einen bestimmten Anteil ihres Stroms
aus erneuerbaren Energien im Rahmen einer Absiche-
rungspflicht am Terminmarkt zu beziehen.

Bei den Uberlegungen ist zu beriicksichtigen, dass
sich bei regional differenzierten Preissignalen dort, wo
niedrige Strompreise erwartet werden, energieinten-
sive Produktion ansiedeln diirfte, ebenso wie Elek-
trolysekapazitaten und Wasserstoffspeicher. Dadurch
reduzieren sich die Stunden, in denen der Strompreis
null ist oder gar negativ wird. Das Argument, dass sich
die erneuerbaren Energien aufgrund der ausbleiben-
den Erlose nicht aus dem Markt refinanzieren kénnen,
entbehrt auch vor diesem Hintergrund der Grundlage.
Berechnungen der zu erwartenden Marktpreise in ei-
nem Stromsystem unter Beriicksichtigung der Was-
serstoffproduktion weisen auf Preisdauerlinien mit
einem deutlich geringeren Anteil an niedrigen Preisen
hin (Grimm et al. 2024a).

Unabhangig von der Umstellung des Marktde-
signs sollte die direkte und indirekte Férderung des
Zubaus kleiner Solaranlagen, deren Ausbau zurzeit zu
immensen Anforderungen an den Netzausbau fiihrt,
eingestellt werden.

Marktbasierte Kapazitatsmechanismen nutzen

SchlieBlich hat die Forschung zu Kapazitatsmechanis-
men in den letzten Jahren gezeigt, dass traditionelle
Kapazitatsmarkte weder hinreichend noch notwendig
sind, um langfristig gute Investitionsanreize zu errei-
chen. Stattdessen sind Kapazitdtsmechanismen zu
empfehlen, die auf eine Absicherungspflicht auf Ter-
minmarkten setzen. Mit einer bereits friih einsetzen-
den und graduell ansteigenden Absicherungspflicht
kénnen sich Marktteilnehmer, Regulierer und Politik
durch frithzeitig verlassliche Terminpreise auf Eng-
passe vorbereiten. Ein modernes Marktdesign mit Ab-
sicherungspflicht ermdglicht einen schrittweisen und
flexiblen Handel von verschiedenen Energieprodukten
fur ein optimales Risikomanagement, Flexibilitdtsan-
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reize, Innovationen und den Abbau von Marktmacht.
Dadurch kann die fiir die neue Energiewelt so wichtige
Versorgungssicherheit und Resilienz erreicht werden
- ohne administrativ gesetzte Kapazitatsvorgaben
und -bewertungen, zentral gesteuerte Standortwahl
und die vielen anderen Herausforderungen der derzeit
favorisierten Kapazitatsmarkte.

Cramton et al. (2025) machen dafiir einen kon-
kreten Vorschlag: Mit Hilfe der Flow-Trading-Techno-
logie kdnnen Marktteilnehmer mit tausenden von
Energieprodukten (unterschieden nach Zeit, Ort und
Typ) z.B. bis zu 48 Monate vor Lieferung in stlindli-
chen Auktionen handeln. Stromversorger haben dabei
verpflichtende, aber flexible Kaufvorgaben, die linear
von 0 auf 100% des erwarteten Bedarfs ihrer Kunden
ansteigen, je naher der Lieferzeitpunkt riickt, wahrend
andere Teilnehmer freiwillig handeln. Alle Terminpro-
dukte sind Finanzderivate, die gegen Day-Ahead-Preise
abgerechnet werden. Dieses Marktdesign adressiert
die zentralen Schwachen bestehender Vorschlage: Es
reduziert Marktmacht, indem es viele kleine Transak-
tionen bei ausgeglichenen Positionen anstatt grofRer,
seltener Transaktionen fordert; es liefert transparente
Preissignale fiir Investitions- und Einsatzentschei-
dungen; es ermoglicht besseres Risikomanagement
durch granulare Hedging-Mdéglichkeiten; und es kann
problematische Kapazitdtsmarkte ersetzen, wahrend
es zugleich Zuverlassigkeit und Resilienz starkt. Das
Design nutzt Methoden der konvexen Optimierung,
die fiir tausende miteinander verbundene Produkte
gleichzeitige Marktrdumung bei eindeutigen Preisen
und Mengen ermdglichen.

FAZIT: TRANSFORMATION NUR DURCH
VERLASSLICHE PREISE AM STROMMARKT

Ohne Koordination durch verlassliche Preise am Spot-
und Terminmarkt fur Strom ist die Transformation
nicht zu bewaltigen. Die Reparatur des Strommarkts
ist im Vergleich zu dem Aufbau traditioneller Kapa-
zitdtsmarkte relativ einfach umzusetzen - und wirkt
schon durch ihre Ankiindigung. Wiirde sich die Po-
litik heute verpflichten, kiinftig (lokale) Marktpreise
als Koordinationsinstrument zuzulassen, wiirden ab
sofort viele Standort- und Technologieentscheidun-
gen den tatsdchlichen Knappheiten und Bedarfen
folgen und wichtige Innovations- und Flexibilitats-
prozesse angestoRen werden. Eine Starkung des
Terminmarkts durch eine Absicherungspflicht stellt
auch unabhéangig von der Einflihrung eines klassischen
Kapazitatsmarkts eine No-Regret-Option dar, die die
Preissignale starkt. Auch die zunehmende Integra-
tion der erneuerbaren Energien in den Strommarkt
erscheint deutlich weniger aufwandig und effizienter
als die Umstellung auf eine zentrale Steuerung durch
Investitionskostenférderung.

Der Umbau des Strommarkts kann realistischer-
weise nicht von heute auf morgen erfolgen. In der
Ubergangszeit braucht es ein Sicherheitsnetz, um
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den Ubergang in die neue Stromwelt zu gestalten.
Dies kann z.B. in Form einer erweiterten Kraftwerks-
strategie oder einer klugen strategischen Reserve ge-
schehen (Cramton und Ockenfels 2012, 2024a, 2024b),
sowie durch eine Ubergangslésung fiir Regionen, die
bei regional differenzierten Strompreisen nicht so-
fort mit Preissenkungen rechnen kdénnen. Wichtig ist
aber: Die Richtung muss stimmen. Mittelfristig soll-
ten Kapazitatszahlungen im Strommarkt tberflissig
werden. Werden sie hingegen eingeflihrt, um die zum
Teil hausgemachten Probleme des Strommarkts zu ka-
schieren, wird der Flickenteppich weiter wachsen, der
Subventionsdruck weiter steigen und der Strommarkt
der Zukunft sein Versprechen einer resilienten und kos-
tenglinstigen Stromversorgung nicht halten kénnen.

SchlieBlich darf man vor lauter Baumen den Wald
nicht aus den Augen verlieren. Die Diskussionen um
die Umgestaltung des Strommarkts werden von der
Klimaschutzpolitik getrieben. Entscheidend fir den
Klimaschutz ist aber, dass eine ambitionierte CO,-Be-
preisung auch tiber Deutschland und Europa hinaus
umgesetzt wird. Dafiir ist eine Politik entscheidend,
die auf gegenseitige Klimakooperation und techno-
logische Innovation setzt. Eine auf Deutschland und
Europa bezogene CO,-Minderungspolitik ist dagegen
teuer und ungeeignet, den Klimawandel aufzuhalten
(Ockenfels und Rostalski 2024; Ockenfels und Pahle
2025; Grimm et al. 2024b). Daran andert selbst ein
optimaler deutscher Strommarkt nichts.
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Warum die Teilung der deutschen Strompreiszone

sinnvoll ist”

In Deutschland stoRt die Kapazitat der Stromnetze
regelmafig an ihre Grenzen. Dann ist der Wert von
Strom regional unterschiedlich: In Regionen, in denen
viel Wind- und Solarstrom erzeugt wird, ist der 6kono-
mische Wert des Stroms in diesen Zeiten gering. Oft
liegt er sogar bei null oder wird negativ, weil Strom
im Uberfluss vorhanden und das Abregeln von Kraft-
werken kostspielig ist. Entsprechend niedrig ware in
diesen Regionen der marktwirtschaftliche Gleichge-
wichtspreis. Umgekehrt verhalt es sich in Regionen, in
denen ein hoher Stromverbrauch auf ein begrenztes
Angebot trifft. Hier ist Strom sehr wertvoll und der
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»wahre« Gleichgewichtspreis hoch. Strom hat also
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zeitig auszugleichen, nivellieren sich die regionalen
Wertunterschiede.

Der deutsche Strommarkt ignoriert diese regi-
onalen Unterschiede jedoch. Es gibt in
Deutschland eine einheitliche Preis-
zone, d.h., der Grofthandelspreis
an der Strombdrse ist flr ganz
Deutschland immer gleich. Der
Strommarkt tut gewissermalen
so, als gabe es zu jeder Zeit aus-
reichend Netzkapazitat - die »llu-
sion der Kupferplatte«. Die einheit-
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liche Preiszone ist allerdings kein
Ergebnis eines freien Markts, son-
dern eine politische Entscheidung.
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ES GIBT BEREITS SEIT JAHREN REGIONALE
UNTERSCHIEDE IN STROMPREISEN

Ein oft genannter Grund fiir dieses Marktdesign ist
die Vermeidung politisch unerwiinschter regionaler
Preisungleichheiten (»gleichwertige Lebensverhalt-
nisse«). Dies ist insofern lUberraschend, als dass sich
die Endkundenpreise flir Strom regional seit vielen
Jahren stark unterscheiden. Grund hierfiir ist nicht
der Grofthandelsmarkt, sondern die zweite grofie
Kostenkomponente auf der Stromrechnung: die Netz-
entgelte. Netzentgelte werden regional flr jeden
der rund 900 Verteilnetzbetreiber separat ermittelt.
Diese legen die Kosten in ihrem jeweiligen Netzge-
biet, z.B. durch den Ausbau des Netzes, auf die an-
geschlossenen Stromverbraucher um. So waren die
Netzentgelte in Schleswig-Holstein letztes Jahr im
Schnitt knapp 3 ct/kWh hoher als in Bayern. Ein we-
sentlicher Kostentreiber der hohen Verteilnetzentgelte
im Norden und Osten Deutschlands ist die hohe Zahl
der Netzanbindungen von Wind- und Solarparks. Es
ist also paradoxerweise so, dass die Strompreise fir
Endkunden heute tendenziell gerade in den Regio-
nen besonders hoch sind, in denen ein struktureller
Erzeugungsiiberschuss vorhanden ist - also dort, wo
marktwirtschaftliche Preise besonders niedrig waren.
Es bleibt also festzuhalten, dass Endkundenpreise fiir
Strom bereits jetzt regional unterschiedlich sind und
waren dies auch schon immer.

Durch die politische Vorgabe eines deutschland-
weit einheitlichen Strompreises auf dem GrofRhan-
delsmarkt entstehen echte volkswirtschaftliche Kos-
ten. Alle Akteure im Strommarkt - die Stromkunden,
Kraftwerke, Wind- und Solarparks, Batterien und
Pumpspeicherkraftwerke, Wasserstofferzeuger, Im-
porte und Exporte - orientieren sich an eben diesem
deutschlandweiten Preissignal. In der Folge werden
haufig Anlageneinsatz- und Investitionsentscheidun-
gen getroffen, die in der Physik des Netzes nicht mog-
lich und volkswirtschaftlich unsinnig sind.

DIE EINHEITLICHE PREISZONE BEDINGT
FEHLENTSCHEIDUNGEN - JEDE VIERTELSTUNDE

An einem windigen Tag mit moderaten Strompreisen
erzeugen beispielsweise Windparks an der Nordsee
und Braunkohlekraftwerke in der Lausitz viel Strom,
obwohl dieser gar nicht in die Verbrauchszentren des
Sudens abtransportiert werden kann. Gleichzeitig ste-
hen Gaskraftwerke in Bayern still, so dass die lokale
Stromnachfrage nicht gedeckt werden kann. Damit
fangen die Probleme aber erst an: Pumpspeicher-
kraftwerke im Schwarzwald pumpen trotz der Strom-
knappheit in Stiddeutschland Wasser in die Berge und
intelligente Elektroautos in Stuttgart laden ihre Batte-
rien auf, weil der fir sie sichtbare Strompreis niedrig
ist - in Wirklichkeit erreicht der gilinstige Windstrom
Baden-Wirttemberg jedoch gar nicht. Mehr noch:
Deutschland exportiert Strom nach Frankreich und
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die Schweiz, weil die Preise dort héher sind, aber kann
den Strom gar nicht an die Grenze liefern - gleichzei-
tig importieren wir aufgrund des Preissignals Strom
aus Schweden und Danemark, obwohl die Leitungen
in Niedersachsen ja bereits von der heimischen Pro-
duktion Gberfordert sind.

Die Nord-Slid-Engpdsse in Deutschland wirken
jedoch nicht nur in eine Richtung. Bei einem weite-
ren Ausbau der Solarenergie im Siiden Deutschlands
oder einem niederschlagsarmen Jahr in Skandina-
vien mit groflen Stromexporten nach Norden kénnen
sich dieselben Probleme mit umgekehrten Vorzeichen
als Folgen eines Uberangebots in Bayern oder Ba-
den-Wiirttemberg ergeben.

Weil die Physik bei dem Wunsch nach einem
deutschlandweit einheitlichen Strompreis nicht mit-
spielt, miissen die Netzbetreiber all diese (Fehl-)Ent-
scheidungen in mithsamer Kleinarbeit im Rahmen des
sogenannten Redispatch korrigieren: Kraftwerke in
Stiddeutschland werden auf Anordnung hochgefah-
ren, Windparks in der Nordsee abgeregelt. Die einen
bekommen fiir die Produktion mehr Geld als den ein-
heitlichen Strompreis, die anderen bekommen Geld
dafir, dass sie nicht produzieren.

DER REDISPATCH ERREICHT FLEXIBLE
VERBRAUCHER NICHT

Der Redispatch ist ein zentral durch Netzbetreiber
gesteuerter Prozess, der fiir eine kleine Anzahl von
GroRkraftwerken gut funktioniert. Jedoch dndert sich
der Strommarkt aktuell fundamental: Viele GrofRkraft-
werke gehen vom Netz. Deren Stromerzeugung wird
zunehmend von Wind und Solar Gibernommen, die je-
doch viel kleinteiliger sind: In Deutschland sind heute
bereits rund 30000 Windturbinen und an die 5 Mio.
Solaranlagen am Netz. Gerade kleine Aufdachsolaran-
lagen sind oft in der Praxis durch Netzbetreiber nicht
regelbar. Dazu kommen eine Vielzahl von flexiblen,
d. h. auf Strompreise reagierenden, Verbrauchstech-
nologien - beispielsweise GroRbatterien, Heimspei-
cher, intelligent geladene Elektroautos und gesteu-
erte Warmepumpen mit Pufferspeicher. Diese Anlagen
kénnen aufgrund ihrer schieren Anzahl, aber auch
wegen der kostenbasierten Entschadigung fiir Netz-
betreibereingriffe nicht sinnvoll in den Redispatch
integriert werden. Sie richten ihr Verhalten weiter-
hin an dem einheitlichen Borsenstrompreis aus und
belasten so oft die Netze. Auch Exporte und Importe
werden algorithmisch und hoch automatisiert anhand
des GrofRhandelspreises optimiert und kdnnen bei
Netzengpdssen nur sehr begrenzt revidiert werden.
Die Redispatch-Reparatur beraubt Deutschland
der Effizienz und Effektivitdt einer marktwirtschaft-
lichen Preissteuerung. Anstatt also den einheitlichen
Markt und seine resultierenden, physikalisch unmog-
lichen, Entscheidungen mihselig und unvollstandig
zu reparieren, sollte der Weg frei gemacht werden
fur Strompreise, die Angebot und Nachfrage regional



ausgleichen und dadurch den lokalen Stromwert wi-
derspiegeln. Der Strompreis an der Borse sollte dort
hoher sein, wo gerade hohe Nachfrage herrscht, und
dort niedrig, wo in diesem Moment ein Uberangebot
vorliegt. Dann richten Kraftwerke, Batterien, steuer-
bare Verbraucher und der StromaufRenhandel sich
am lokalen Preis aus und verhalten sich damit von
vorneherein netzdienlich.

Lokale Strompreise bedeuten auch, dass neue
Industrieinvestitionen vom lokalen Griinstromiber-
schuss profitieren kénnen. Wer heute in Mecklenburg
in Wasserstoffherstellung, Rechenzentren oder griine
Stahlfabriken investiert, zahlt ja immer den deutsch-
landweiten Preis, selbst wenn der Strom regional im
Uberfluss vorhanden ist und der Windpark nebenan
abgeregelt wird. Weil Investoren in Deutschland kei-
nen giinstigen Strom bekommen, zieht es sie immer
haufiger ins Ausland: beispielsweise nach Schweden,
wo es schon lange regionale Strompreise gibt. Dazu
kommt ein Detail der europdischen Regulierung:
Wiirde man die deutsche Gebotszone teilen, lage der
Anteil erneuerbarer Energien im Norden so hoch, dass
der dort erzeugte Wasserstoff automatisch als »griin«
gélte - in der gesamtdeutschen Preiszone ist das nicht
der Fall.

GEBOTSZONENTEILUNG VS. NODAL PRICING

Lokale Strompreise auf dem GroBhandelsmarkt lassen
sich in zwei grundlegend unterschiedlichen Formen
darstellen. Der europdische Strommarkt ist seit seiner
Liberalisierung vor mehr als 20 Jahren in Preiszonen
organisiert, also Regionen, in denen ein einheitlicher
Preis gilt. In diesem Kontext sind lokale Preise da-
durch zu erreichen, dass man die Preiszone in klei-
nere Zonen teilt. Danemark, Norwegen, Schweden und
Italien haben schon langer kleinere regionale anstelle
einer nationalen Preiszone. Und auch Deutschland hat
bereits eine Zonenteilung gemeistert: Wir hatten 17
Jahre lang eine gemeinsame Gebotszone mit Oster-
reich, die 2018 aufgetrennt wurde.

Neben einer Preiszonenteilung gibt es die Mog-
lichkeit, lokale Preise auf Ebene der Netzknoten ein-
zuflihren (Nodal Pricing/Locational Marginal Pricing).
Nachdem die dahinterstehende Theorie 1988 etabliert
wurde, haben viele US-amerikanische Strommarkte
Nodal Pricing vor rund 15 Jahren in der Praxis einge-
fuhrt. Eine Umstellung auf Nodal Pricing in Deutsch-
land wiirde jedoch tiefgreifende Anderungen u.a. am
Europarecht erfordern, so dass es fiir einen Zeithori-
zont von 15 Jahren unrealistisch erscheint.

Auf europdischer Ebene neigt sich aktuell ein
jahrelanger Prozess dem Ende entgegen, der die Ge-
botszonenzuschnitte neu regeln soll, der Bidding Zone
Review. Die Ergebnisse waren fiir Ende 2023 angekiin-
digt, wurden dann auf den diesjahrigen Januar und
spater nochmals auf den Friihling verschoben.

Unabhéangig von diesem Prozess bin ich der Auf-
fassung, dass Deutschland seine Preiszone teilen
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sollte, um dem Strom bereits in naher Zukunft seinen
wahren, regionalen Wert zu geben. Mit groRziigigem
Vorlauf und Ubergangsfristen wére eine Teilung noch
in den 2020er-Jahren machbar.

Die Diskussion um lokale Preise hat eine bemer-
kenswerte Dynamik angenommen. In der Wissen-
schaft herrscht nahezu Konsens, dass es lokale Preise
braucht (wenn auch keine Ubereinstimmung, ob eine
Zonenteilung ausreicht oder es Nodal Pricing braucht).
Gleichzeitig gibt es unter Verbanden und allen grofe-
ren Parteien einen ebenso bemerkenswerten Konsens,
dass die einheitliche deutsche Gebotszone erhalten
werden muss. Die am haufigsten gedulRerte Sorge im
politischen Raum ist dabei eine beflirchtete negative
Auswirkung auf die Wettbewerbsfahigkeit der energie-
intensiven Industrie in Siid- und Westdeutschland.

DIE MUSIK SPIELT IM EIN-VIERTEL-TAKT

Ein fundamentales Missverstandnis in der politischen
und medialen Diskussion ist dabei die Fokussierung
auf Jahresdurchschnittspreise. Fiir die allokative Ef-
fizienz des Strommarkts ist der durchschnittliche
Strompreis im Jahresmittel von geringer Bedeutung.
Die Verhaltnisse im Stromnetz &ndern sich im Minu-
tentakt, so dass im europdischen Strommarkt fiir jede
Viertelstunde ein Gleichgewichtspreis ermittelt wird.
Es sind die 35000 viertelstiindlichen Preise, die den
Einsatz von Speichern, Kraftwerken und AuRenhandel
determinieren und damit die Effizienz des Stromsys-
tems ganz wesentlich bestimmen. Dies ist auch an
den bestehenden Gebotszonen in Europa sichtbar:
So lagen die GroRRhandelspreise in Deutschland und
Frankreich im Jahr 2023 um weniger als 0,3 ct/kWh
auseinander - jedoch gab es in mehr als 30% aller ein-
zelnen Stunden erhebliche Unterschiede von mehr als
1 ct/kWh. Die Preise waren in Frankreich etwa gleich
haufig teurer als in Deutschland und umgekehrt.

Wie stark wiirden denn die durchschnittlichen
Strompreise in Stiddeutschland steigen, sollte die
deutsche Preiszone geteilt werden? Diese Frage lasst
sich am besten durch numerische Lastflussmodellie-
rung beantworten, wie dies drei 6ffentliche Studien
von ewi/THEMA (Diers et al. 2023), dem Ariadne-For-
schungsprojekt (Tiedemann et al. 2023) und Frontier
Economics (2024) getan haben. Diese Studien deuten
auf sehr geringe Preisunterschiede im Jahresmittel
hin. Fiir den Fall einer Aufspaltung Deutschlands in
zwei bis drei Zonen ermitteln sie fiir das Jahr 2030
einen jahresgemittelten Preisanstieg in Bayern von 0,3
bis 0,5 ct/kWh. Fiir private Haushalte wiirde dies eine
Preissteigerung von etwa 1% bedeuten. Der Preis-
anstieg ist auch geringer als die heute bestehenden
Unterschiede zwischen den Netzentgelten in Bayern
und Schleswig-Holstein!

Hinzu kommt, dass eine Zonenteilung einerseits
zu geringeren Redispatch-Kosten flihrt und anderer-
seits an der Zonengrenze Engpassrenten anfallen.
Engpassrenten entstehen, wenn sich die Preise bei
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einem Engpass in zwei Zonen unterscheiden und da-
mit Strom aus der billigen Zone in der teuren verkauft
wird. Geringere Redispatch-Kosten und neue Engpass-
renten senken die Netzentgelte, so dass es zu einer
weiteren Entlastung flr alle deutschen Verbraucher
kommt, die in den genannten Studien noch nicht ein-
mal berticksichtig ist.

ENERGIEINTENSIVE BRANCHEN KONNEN
KOMPENSIERT WERDEN - OHNE VERZERRUNG
UND OHNE WEITEREN FINANZBEDARF

Auch wenn der Preisanstieg flir private Haushalte un-
merklich klein sein dirfte, kdnnte er fiir einige sehr
stromintensive Branchen der Industrie eine spiirbare
Belastung darstellen. Sollte die Politik dies aus in-
dustriepolitischen Griinden vermeiden wollen, lieRen
sich solche Auswirkungen finanziell kompensieren,
ohne den Marktmechanismus auszuhebeln. Durch
die Zuteilung von Financial Transmission Rights las-
sen sich Verbraucher oder Erzeuger finanziell neutral
stellen, d.h., die Kompensation wird automatisch so
bemessen, dass die Nettostromkosten denen einer
einheitlichen Strompreiszone entsprechen. Eine sol-
che Kompensation bedarf dabei keiner Steuermittel,
sondern kann aus den durch die Zonenteilung ent-
stehenden Engpassrenten finanziert werden. Auch
bei der Kompensation von Verlierern durch solche
Ubertragungsrechte kann auf langjahrige Erfahrung
aus den USA aufgebaut werden.

Eine Teilung der deutschen Gebotszone wiirde
wahrscheinlich auch eine Reform des Terminmarkts
erfordern. So wie der kurzfristige Spotmarkt ist auch
der Terminmarkt deutschlandweit organisiert. Hier si-
chern sich Versorger und Erzeuger gegen Preisschwan-
kungen ab. Ein liquider Terminmarkt ist essenziell fur
einen funktionierenden liberalisierten Strommarkt.
Es war der Terminmarkt, der uns 2021/22 vor noch
wesentlich drastischeren Konsequenzen der Energie-
krise bewahrt hat. Im Falle einer Gebotszonenteilung
droht die Liquiditat des grofien einheitlichen Markts
verloren zu gehen. Deshalb miisste der deutsche Ter-
minmarkt vermutlich auf einen sogenannten virtuellen
Handelspunkt umgestellt werden, bei dem nicht mehr
eine Gebotszone, sondern der gemittelte Spotpreis
von mehreren Gebotszonen das Underlying der Ter-
minkontrakte darstellt. Solche Terminmarkte sind in
den USA seit vielen Jahren gelebte Praxis. Die Euro-
paische Union (EU) hat ohnehin die Einfiihrung von
virtuellen Handelspunkten angekiindigt.

Ohne lokale Preise aus dem GroRRhandelsmarkt
bleiben zwei Moglichkeiten: Einerseits kdnnten die
Netze so weit ausgebaut werden, dass strukturelle
Engpdsse verschwinden. Angesichts massiv gestiege-
ner Kosten fur Leitungen und Transformatoren dirfte
dies eine hochgradig ineffiziente Losung darstellen,
die einen weiteren deutlichen Anstieg der Netzent-
gelte mit sich bringen wird. Andererseits kdnnten Po-
litik und Regulierungsbehérden andere Formen von
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lokalen Anreizen und Preissignalen installieren. Sol-
che lokalen Signale kénnen beispielsweise aus dem
Fordersystem fiir erneuerbare Energien oder demje-
nigen fiir Elektrolyseure kommen, aus dem geplanten
Kapazitatsmarkt oder einer Reform der Netzentgelte.
Diese Proxypreise haben jedoch eine Reihe von Nach-
teilen, vor allem sind sie hdufig statisch und wirken
nur auf die Investitionsentscheidung. Selbst wenn es
dadurch gelange, die Standortentscheidungen effizi-
ent zu regulieren, blieben Kraftwerkseinsatz, Speicher,
Verbraucher und Import/Export im Betrieb weiterhin
auf dem lokalen Auge blind, da sich die momentanen
Marktverhaltnisse nicht im Preis widerspiegeln. Nur lo-
kale Preise auf dem Strommarkt kdnnen die Dynamik
des Stromsystems sinnvoll in viertelstiindliche Anreize
libersetzen. Dazu kommt: Lokale Signale auRerhalb
des Strommarkts bringen die gleichen Probleme mit
sich, die Kritiker einer Zonenteilung vorwerfen.

OHNE PREISZONEN HABEN ZUKUNFTS-
TECHNOLOGIEN KEINE ZUKUNFT

Weil Batterien, intelligent geladene Elektroautos und
Power-to-Heat-Anlagen ohne starke lokale Signale die
Netze zu lberlasten drohen, steht zu befiirchten, dass
sie eng reguliert oder ganz ausgebremst werden - ob-
wohl es ja gerade solche Flexibilitdtsoptionen sind,
die wir fur das Energiesystem der Zukunft dringend
brauchen.

Eine Teilung der Gebotszone kann natiirlich einen
ambitionierten und schnellen Ausbau der Stromnetze
nicht ersetzen. Doch das wird nicht reichen. Damit
Deutschland seine ehrgeizigen wirtschaftlichen und
klimapolitischen Ziele erreichen kann, braucht es ein
Strommarktdesign, dass die physikalische und 6kono-
mische Realitat widerspiegelt. Und dazu gehért auch
die Teilung der deutschen Preiszone.
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Klaus Mtiller

ZUR DISKUSSION GESTELLT

Zuverlassig, bezahlbar, nachhaltig: Dreiklang fiir Strommarkt

und Regulierung

ANGEBOT UND NACHFRAGE - TAKTGEBER FUR
DEN MARKT

Dystopische Beschreibungen des Strommarkts sind
gerade en vogue. Kritisch werde es dann, wenn die
Sonne nicht scheine und der Wind nicht wehe. Einige
Chronisten furchten Stromknappheit, explodierende
Verbraucherpreise oder gar den Blackout. Fiir diesen
Zustand haben sie den Begriff Dunkelflaute gepragt.
Hier sollten wir uns erden. Und die Symptome einord-
nen. Was wir in Zeiten der sogenannten Dunkelflaute
sehen, ist eigentlich genau das, was Okonomen von
unserem Strommarktdesign erwarten: Dass Knapphei-
ten in Preise Uberfiihrt werden. In diesem Winter gab
es bisher drei Dunkelflauten. Der Preis an der Strom-
borse stieg infolge der Dunkelflaute zuletzt am 20. Ja-
nuar 2025 plétzlich auf ungefahr das Siebenfache des
Preisdurchschnitts 2024. Eine Megawattstunde kostete
zwischenzeitlich knapp 590 Euro. Wie sind diese Preis-
ausschlage zu bewerten?

Der deutsche Strommarkt ist Teil des europai-
schen Strommarkts. Die Staaten unterstitzen sich
gegenseitig. Deutschland importiert Strom aus dem
elektrischen Nachbarland, in dem er gerade glinstiger
ist. In den anderen Landern lauft es genauso. Grund
fur die Importe ist also nicht zu wenig selber erzeug-
ter Strom, sondern eine simple Rechnung. Manchmal
ist es glinstiger, Strom woanders einzukaufen, als ihn
selber zu produzieren. Das System ist fur alle effizient
und zuverldssig. Genau so funktioniert Markt. Und der
europdische Binnenmarkt.

Infolge des russischen Angriffskriegs auf die Uk-
raine sahen wir einen Niveaueffekt beim Grofthan-
delsstrompreis. Zuletzt war dieser wieder riicklau-
fig. Der durchschnittliche Preis im Jahr 2024 war mit
78,51 Euro/MWh der niedrigste in den letzten vier
Jahren. 2021 bis 2023 lag er jeweils oberhalb von
95,18 Euro/MWh. Der durchschnittliche Preis seit Jah-
resbeginn bis zum 21. Januar, also nach der erneuten
Dunkelflaute, liegt mit etwa 116 Euro pro/MWh im er-
wartbaren Rahmen fiir kalte und dunkle Wintertage.
In den Jahren 2026 bis 2029 antizipiert der Markt Jah-
resdurchschnittspreise zwischen 65 und 95 Euro/MWh.
Kurzfristige Preisspitzen kommen vor und kénnen ein-
geplant werden. Flexible Akteure wie Batteriespeicher
sowie flexible Verbraucher docken hier an. Sie sorgen
dafiir, dass Preisspitzen nicht so stark durchschlagen.
Es ist heute schon ein Geschaftsmodell, dem Markt in
Zeiten hoher Strompreise Batteriestrom zur Verfligung
zu stellen.

Es geht aber auch andersherum: An sonnenrei-
chen Tagen ist die Stromerzeugung aus Photovoltaik

(PV) ein Garant fur einen niedrigen Bérsenstrompreis.
Auch wenn die Sonne scheint, macht der Markt also
genau das, was er soll. Stromverbraucherinnen und
-verbraucher kdnnen durch dynamische Tarife in dieser
Situation profitieren. Leider speisen viele PV-Anlagen
auch dann ins Netz ein, wenn schon alle Nachfrage-
und Exportmoglichkeiten ausgeschopft sind. Das ist ein
Stresstest flir das System. Schon jetzt zeigen die Spit-
zen in der Erzeugung der erneuerbaren Energien (EE)
an manchen Tagen, dass auf kurz oder lang eine ver-
besserte Steuerungsfahigkeit und damit Flexibilitat der
Solareinspeisung nétig sein wird. Diese Anlagen miissen
verstarkt in den Markt integriert werden. Darum war es
richtig, dass der Bundestag im Rahmen einer Novelle
des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) Abhilfe initiiert
hat: Photovoltaikanlagen sollen steuerbar werden, die
Vergilitungen bei negativen Strompreisen entfallen und
Speicher in den Markt integriert werden. Wichtig da-
fur ist, dass die Anlagen mess- und regelbar sind. Die
verabschiedete EnWG-Novelle hatte aus Sicht der Bun-
desnetzagentur auf dem Weg der Direktvermarktung
noch weiter gehen kénnen. Jetzt geht es darum, dass
alle betroffenen Stakeholder MaRnahmen zur techni-
schen Beherrschung und zum 6konomischen Umgang
mit Stromspitzen entwickeln.

JUNKTIM FUR DEN MARKT: BAU NEUER
KRAFTWERKE

Nicht obwohl, sondern weil wir an den Markt glauben,
brauchen wir Backup-Kraftwerke. Niemand wird ein
neues Gaskraftwerk bauen in der Erwartung, dass die
Strompreise gelegentlich nach oben schielen. Wir hat-
ten 2024 insgesamt 41 Stunden mit Bérsenstrompreisen
Uiber 300 Euro. Das reicht als Anreiz fiir eine Kraftwerk-
sinvestition nicht aus. Darum empfehlen wir der Politik
dringend, ein Kraftwerkssicherheitsgesetz zu verab-
schieden. Im Kern muss es darum gehen, so schnell wie
moglich steuerbare Kraftwerkskapazitaten zu ermagli-
chen. Die Kraftwerksstrategie ist eine Vorstufe fiir die
Implementierung eines umfassenden Kapazitatsmarkts.
Auch dessen Ausgestaltung war vor der Wahl schon
in der Diskussion und wird es auch
aktuell noch bleiben. Der Kapazi-
tatsmarkt ist Teil eines zukunfts-
fahigen Strommarktdesigns.

DAS NETZ - RUCKGRAT FUR
DEN MARKT

Klaus Miiller

ist Prasident der

Der Markt funktioniert nicht ohne
Infrastruktur. Sein Riickgrat ist das

ifo Schnelldienst 3/2025 78.Jahrgang 13.Marz 2025

Bundesnetzagentur.

11



12

ZUR DISKUSSION GESTELLT

Netz. Noch konkreter der Netzausbau. Diese Aufgabe
ist groR, aber unumgénglich. Wichtig ist, dass die Pla-
nung der Netze vorausschauend, also vom Ende her,
erfolgt. So missen die Netze auch im Jahr 2045 in der
Lage sein, den dann erwarteten Verbrauch und die
Anderungen in der Erzeugungsstruktur zu bewiltigen.
Der Blick in die Zukunft bedeutet hohe Investitionen.
Bis 2045 ca. 160 Mrd. Euro fiir die landseitigen Uber-
tragungsnetze. Sowohl um den Stromtransport vom
windreichen Norden in den verbrauchsintensiven Si-
den und Westen zu ermdglichen als auch um das Netz
sicher betreiben zu kénnen. Und um den Stromhandel
mit unseren Nachbarlandern zu gewéhrleisten. Auch
in den Verteilernetzen besteht grofRer Investitionsbe-
darf. Ergebnis der Analysen der Verteilernetzbetreiber
ist, dass hier bis 2045 knapp Uber 200 Mrd. Euro zu
investieren sind. Auch diese Investitionen sind erfor-
derlich, um die Versorgung der Verbraucherinnen und
Verbraucher und die Integration erneuerbarer Ener-
gien sicherzustellen und das Netz zu digitalisieren.

Die Zahlen zum Ubertragungsnetzausbau sind
nicht in Stein gemeiRelt. Die Planungsprozesse wer-
den regelmaRig alle zwei Jahre wiederholt und an
die neuen Erkenntnisse angepasst. Das ist gesetzlich
vorgeschrieben. Die Bundesnetzagentur liberprift die
Ausbauplanung sehr intensiv. Wir sind dankbar tber
jeden Kilometer, der nicht gebaut und nicht finanziert
werden muss. Trotzdem bleiben Fragen. Die neue Re-
gierung wird klaren, wie sie mit dem Erdkabelvorrang
fiir Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungs-Vorha-
ben (HGU) umgehen will, wenn Vorhaben noch nicht
im Genehmigungsverfahren sind und/oder ein Préfe-
renzraum ermittelt wurde.

NETZAUSBAU UND LOKALISATIONSSIGNALE
STATT GEBOTSZONENTRENNUNG

Der Gesetzgeber lberfiihrt bestatigte Vorhaben in das
Bundesbedarfsplangesetz, wenn er dies fiir geboten
halt. Blicken wir also auf den aktuellen Stand der Ge-
nehmigungsverfahren bzw. des Bundesbedarfsplans:
Bis zum Ende des Jahres 2024 wurden fir 2657 km
Leitungen die Verfahren vollstandig abgeschlossen. Ab
Mitte 2024 ist die Zahl der Genehmigungen deutlich
angestiegen. 96 Antrage auf vorzeitigen Baubeginn
wurden gestellt und davon 78 Antrage entschieden
(Stand Januar 2025).

Mit dem Netzausbau kommen wir also voran.
Auch deshalb sollten wir uns |6sen von der stark aka-
demisierten Diskussion um eine Gebotszonentren-
nung. An ihrer Notwendigkeit und einer sinnvollen
Aufteilung scheiden sich die Geister. Fiir jede der dis-
kutierten Losungsoptionen gibt es Beflirworter oder
Gegner. Bis zu einer konsensualen Losung und ihrer
Implementierung ist der Netzausbau so weit voran-
geschritten, dass vermutlich keine regionale Auftei-
lung mehr hilfreich ware. Ich werbe fiir einen grofRen,
liquiden deutschen Strommarkt. Fiir diesen miissen
wir Uber Lokalisationssignale sprechen. Wo hat das
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Netz noch freie Kapazitdten? Dies tragt zu einem ef-
fizienteren Netzausbau und einem besseren Umgang
mit der Netzanschlusskapazitat bei. Das Instrument
der Baukostenzuschiisse kniipft hier an. Aus Sicht der
Bundesnetzagentur sollte diese Logik auch fir EE-An-
lagen gelten.

NETZENTGELTE SENKEN UND
VERTEILUNGSFRAGEN ADRESSIEREN

Neben dem Investitionsbedarf werden auch die Sys-
temfiihrung und die Systembeherrschung zukiinftig
anspruchsvoller. Das ist mit zusatzlichen Kosten z.B.
fur Momentanreserve verbunden. Auch die Engpass-
managementkosten sind seit einigen Jahren ein ge-
wichtiger Posten. Im Jahr 2023 haben die Netzbe-
treiber rund 3,1 Mrd. Euro dafiir bezahlt. Durch den
fortschreitenden Netzausbau kdnnen diese Kosten
aktuell sinken.

Der Betrieb der Infrastruktur wird insgesamt
trotzdem teurer werden. Damit stellt sich zwangs-
ldufig die Frage, wie sich das alles auf die Netzentgelte
auswirkt und auf die Netznutzer verteilt. Wir bauen
die Netze deshalb aus, weil die Nachfrage nach Strom
als Energietrager langfristig zunehmen wird und mehr
Energie transportiert werden muss. Die Netzkosten
werden bei der Netzentgeltkalkulation - vereinfacht
- auf die Menge umgelegt. Mit der logischen Folge,
dass die steigenden Transportmengen die steigenden
Kosten einigermalien kompensieren sollten. Funktio-
nieren wird dieses Rechenspiel nur dann, wenn sich
auch tatsachlich alle Nutzer der Netze an deren Finan-
zierung beteiligen. Daher miissen wir die zahlreichen
Ausnahmen und das aktuelle System der Netzentgelt-
systematik auf den Priifstand stellen.

Das Entgeltsystem muss also Verteilungsfragen
adressieren. In dem Zusammenhang wird regelmafig
diskutiert, ob es richtig sei, dass sich nur Verbrau-
cherinnen und Verbraucher an der Finanzierung der
Netze beteiligten und nicht auch die Einspeiser. Denn
je mehr Schultern die steigenden Kosten tragen, desto
geringer die individuelle Last. Die Diskussionen dazu
sollten sachlich und ziigig gefiihrt werden.

Insgesamt greifen verschiedene Fragen ineinan-
der, bei denen wir als Bundesnetzagentur entschei-
den. Als Regulierungsbehdrde miissen wir uns ganz
konkret mit den Themen EE-Kostenwalzung, bundes-
einheitliche Netzentgelte auf Verteilernetzebene, Ent-
geltkomponenten, Dynamisierung der Netzentgelte
und sonstige Sondernetzentgelte bzw. Netzentgelt-
befreiungen auseinandersetzen. Netzentgeltprivile-
gierungen konnen ein geeignetes Mittel sein, um ein
Verhalten anzureizen, das dem System zugutekommt.
Sie mussen dabei aber gut austariert sein und diir-
fen nicht liber Geblihr bevorteilen. In der Gesamt-
schau brauchen wir ein Netzentgeltsystem, das un-
serer neuen Energiewelt gerecht wird, das unnétige
Verwerfungen vermeidet und das alle Netznutzer zu
einer gerechten Finanzierung heranzieht. Abgesehen



von der Frage der Kostenverteilung begriifRe ich auch
die Idee, Netzentgelte insgesamt zu senken. Sie sind
ein deutlich preistreibender Faktor beim Strom. Ich
sehe den politischen Willen, sich diesem Gedanken
gegenlber offen zu zeigen. Haushaltszuschiisse und
gezielte Beihilfen fiir bestimmte Industrien werden im
politischen Raum diskutiert werden.

UNABHANGIGER UND AUSGEWOGENER
REGULIERUNGSRAHMEN ALS GRADMESSER
FUR INVESTITIONEN

Die Transformation unseres Energiesystems wird flan-
kiert durch einen Umbau des Regulierungssystems.
Die Rahmenbedingungen werden nach dem EuGH-Ur-
teil von 2021 nicht mehr normativ durch Verordnun-
gen vorstrukturiert, sondern durch Festlegungen der
Bundesnetzagentur. Die neue Grofte Beschlusskammer
Energie hat dafiir Zwischenstande veréffentlicht. Wir
befinden uns inmitten einer ausfiihrlichen Diskussion.
Dabei kommt der Bundesnetzagentur als unabhéan-
giger Regulierungsbehorde eine tragende Rolle zu.
Der EuGH hat durchgesetzt, was auf EU-Ebene
Standard ist: Die Regulierungsbehérde muss unab-
hangig von Marktinteressen und politischem Einfluss
handeln. Bei der Wahrnehmung der Regulierungsauf-
gaben diirfen sie keine direkten Weisungen von Re-
gierungsstellen oder anderen 6ffentlichen oder pri-
vaten Einrichtungen einholen oder entgegennehmen.
Diese neue Verantwortung nehmen wir sehr ernst.
Wir miissen allerdings jede einzelne Regelung fach-
lich vor den Gerichten vertreten konnen, nicht nur
das Gesamtergebnis. Denn: Die Uberpriifung einer
Festlegung der Bundesnetzagentur ist deutlich tief-
greifender als die gerichtliche Priifung der bisherigen
Rechtsverordnungen. Es gilt hier, auch fiir die Zukunft
einen Dialog zu etablieren, damit der regulatorische
Rahmen in den nachsten Jahren zunachst aufgebaut

Anke Weidlich

ZUR DISKUSSION GESTELLT

und dann kontinuierlich weiter gepflegt werden kann.
Und »Dialog« heiRt nicht, dass man am Ende immer
einer Meinung ist.

Finanzierungsfragen sind hier aktuell von beson-
derer Relevanz. Wenn wir uns den Investitionsbedarf
der nachsten Jahre ansehen, ist klar: Der hohe Kapi-
talbedarf kann nur gedeckt werden, wenn Investo-
ren und Fremdkapitalgeber fiir ihr Kapital eine hin-
reichend attraktive Verzinsung erhalten. Gleichzeitig
muss das Geld, das da ist, zielgerichtet ausgegeben
werden. Da die Netze natiirliche Monopole darstellen,
muss die Regulierung zudem Anreize fiir Erhalt und
Steigerung der Kosteneffizienz setzen. Unverhéltnis-
mafig lippige Renditen der Netzbetreiber mégen die
Attraktivitat von Investitionen erhéhen, verteuern
aber den Netzausbau und belasten Haushalte und
Industrie. Umgekehrt bremsen zu geringe Renditen
Investitionen und verzégern die Energiewende. Diesen
Balanceakt miissen wir gemeinsam austarieren. Dabei
ist uns eine transparente Entscheidungsfindung und
der standige Austausch mit den Stakeholdern sehr
wichtig. Nur dadurch kdnnen wir fiir Verstandlichkeit
bei Netzbetreibern, Investoren und Netznutzern sor-
gen. Das bisherige Regulierungsregime hat uns eine
Stabilitat beschert, die einen Wert an sich darstellt.
Das ist und bleibt unsere Pramisse.

RESUMEE

Wir als Bundesnetzagentur stellen uns den dynami-
schen Herausforderungen der Energiewende. Wir ge-
stalten die Weiterentwicklung der Regulierung aktiv,
gewissenhaft und mit AugenmaR. Unsere Rolle ist die
des sachkundigen und neutralen Moderators und Ent-
scheiders vieler netzbezogener Fragen. Manchmal be-
schitzen wir die Marktakteure vor den Netzbetreibern,
manchmal auch die Netzbetreiber vor den Marktakteu-
ren. Wir achten auf Kosteneffizienz im Interesse aller.

Preissignale durch Netzentgelte — welche Rolle

konnen dynamische Stromnetzentgelte fiir den
systemdienlichen Verbrauch spielen?

Mit der zunehmenden Haufigkeit von Netzengpassen
im deutschen Stromsystem wachst der Bedarf an Mal3-
nahmen, diese zu beheben bzw. zu bewirtschaften.

reize setzen und dadurch Netz-
engpasse reduzieren. In der 6f-
fentlichen Debatte lag in diesem

Prof. Dr. Anke Weidlich
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lung am Institut fiir Nachhaltige
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Kontext der Fokus bisher auf Uber-
tragungsnetzengpassen, da diese
mittlerweile nahezu taglich auf-
treten. Aus der Wissenschaft wird
eine Aufteilung der deutsch-lux-

Raumlich aufgeldste Preissignale konnten in den Re-
gionen, in denen zu einem Zeitpunkt viel und solche,
in denen zur gleichen Zeit wenig Stromerzeugung aus
wetterabhdngigen erneuerbaren Energien verfliigbar
ist, unterschiedliche Erzeugungs- und Verbrauchsan-
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emburgischen Gebotszone oder gleich ein Ubergang
zum Nodalpreissystem vorgeschlagen (z.B. Eicke und
Schittekatte 2022; Neuhoff et al. 2024; Ambrosius et al.
2020), was jedoch in der Politik und der energiewirt-
schaftlichen Praxis kontrovers diskutiert wird.

Weniger im Fokus der Debatten sind hingegen
mogliche MaRnahmen zur Behebung von Engpdssen
im Verteilnetz, hier vor allem in der Mittel- und Nie-
derspannung. Diese treten bisher noch kaum auf,
daher ist der Handlungsdruck in diesem Bereich ak-
tuell noch nicht hoch. Jedoch wird mit dem Ausbau
von Warmepumpen, Elektrofahrzeugen und weiteren
Stromverbrauchern auch eine Zunahme von lastsei-
tigen Engpassen in diesen niederen Spannungsebe-
nen erwartet. Die Regelungen des § 14a Energiewirt-
schaftsgesetz (EnWG) geben Netzbetreibern bereits
einen Mechanismus an die Hand, um die Leistung
solcher neuen Verbraucher zukiinftig im Bedarfsfall
reduzieren zu kénnen. Mit der Einflihrung zeitvariab-
ler Netzentgelte fiir diese Verbrauchsgruppen wurde
zudem auch ein Instrument eingefiihrt, durch das netz-
orientierte lokale Preissignale entstehen kdnnen.

Vor dem Hintergrund der Diskussionen um Netz-
engpasse und lokale Preissignale stellt sich zum ei-
nen die Frage, ob die zeitvariablen Netzentgelte, wie
sie mit § 14a EnWG eingefiihrt wurden, ein geeigne-
tes Instrument sind, um zukiinftige Netzengpdsse im
Verteilnetz zu reduzieren. Zum anderen ist die Frage
interessant, ob zeitlich und radumlich differenzierte
Netzentgelte auch dazu genutzt werden kdnnten,
Engpésse im Ubertragungsnetz zu adressieren, so-
fern bzw. solange an der einheitlichen Preiszone fest-
gehalten wird. In dem Optionenpapier »Strommarkt
der Zukunft« der Ampelregierung wurden immerhin
»regionale/zeitliche Netzentgelte« als ein mogliches
Instrument zur Schaffung lokaler Preissignale vorge-
schlagen. Die genannten Fragen sollen im Folgenden
naher erdrtert und mogliche Implikationen fir die
Weiterentwicklung der energiewirtschaftlichen Pro-
zesse diskutiert werden.

WEITERENTWICKLUNGSBEDARF DER
NETZENTGELTE

Die aktuelle Netzentgeltsystematik in Deutschland
ist in vielerlei Hinsicht nicht mehr zeitgemaR. Dies
gilt sowohl fiir industrielle Verbraucher (ab 100 MWh
Jahresverbrauch) als auch fiir Haushalte und kleine
gewerbliche Verbraucher (nach Standardlastprofil,
SLP). Die Entgeltstruktur stammt aus einer Zeit, in
der Netzengpdsse kein relevantes Thema waren und
die technischen Voraussetzungen fiir dynamischere
Methoden der Bepreisung der Netznutzung nicht ge-
geben waren - letzteres ist allerdings bis heute noch
mehrheitlich der Fall. Die verwendeten Entgeltkom-
ponenten der SLP-Kunden und der Kunden mit re-
gistrierender Leistungsmessung (RLM) unterscheiden
sich und haben daher auch eine unterschiedliche An-
reizwirkungen auf den Verbrauch. In beiden Féllen

ifo Schnelldienst 3/2025 78.Jahrgang 13.Marz 2025

geht mit der Entgeltstruktur bisher kein Anreiz einher,
beim Betrieb von Anlagen und Geraten die jeweilige
Netzsituation zu bertlicksichtigen.

Wahrend die Ausbaukosten des Netzes wesent-
lich durch die zeitgleiche Hochstlast aller Verbraucher
determiniert wird (teilweise auch durch die zeitgleich
hochste Einspeisung dezentraler Erzeugungsanlagen),
bemisst sich der Preis, den Industriekunden mit RLM
fir die Netznutzung zahlen, zu einem grofRRen Teil
an deren individueller Lastspitze. Auf diese, gemes-
sen als die pro Jahr maximal in einem Viertelstun-
den-Durchschnitt aus dem Netz bezogene Leistung,
wird ein Leistungspreis angewendet. Ein weiterer An-
teil wird tber den Arbeitspreis auf die in einem Jahr
bezogene Energieeinheit entrichtet. Der Beitrag der
individuellen zur kollektiven (zeitgleichen) Lastspitze
wird vom Netzbetreiber liber eine Gleichzeitigkeits-
funktion anhand der Jahresbenutzungsdauer recht
grob approximiert. Er ist somit nur in grober Ndherung
verursachergerecht in Bezug auf die Netzinvestitionen.

Der Leistungspreis setzt fir RLM-Kunden einen
starken Anreiz, Lastspitzen zu vermeiden und somit
den Strombezug moglichst gleichmaRig zu halten.
In diesem Regime ist es somit vorteilhaft, ggf. vor-
handene Flexibilitat dafiir einzusetzen, diesen gleich-
mafigen Strombezug zu unterstiitzen. Der Anreiz zur
VergleichmaRigung wird durch die Regelungen der
individuellen Netzentgelte nach §19 Stromnetzent-
geltverordnung (StromNEV) noch verstéarkt; diese
gewadhren Netzentgeltreduktionen zwischen 80 und
90%, wenn die Benutzungsdauer eines Abnehmers
7000 bzw. 8000 Stunden pro Jahr libersteigen, was
einem nahezu konstanten Verbrauch lber das ganze
Jahr entspricht.

Bei SLP-Kunden wird nur ein jahreseinheitlicher
Arbeitspreis und ein optionaler Grundpreis angelegt
und somit die Netznutzung zum wesentlichen Teil auf
die insgesamt in einem Jahr aus dem Netz entnom-
mene Strommenge umgelegt. Grundsatzlich erzeugt
dies die Anreizwirkung, den Strombezug aus dem
Netz so niedrig wie mdglich zu halten. Diese Rege-
lung fiihrt dazu, dass Verbraucher, die Eigenerzeu-
gungsanlagen haben (vor allem Photovoltaikanlagen,
ggf. mit Batteriespeicher) fiir die Strommengen, die
sie aus diesen eigenen Anlagen direkt verbrauchen,
keine Netzentgelte zahlen. Bei diesen Verbrauchern
mit eigener Erzeugung ist die Verursachergerechtigkeit
deutlich reduziert, denn sie beteiligen sich weniger an
der Finanzierung der Stromnetze, kdnnen aber den
gleichen Nutzen aus dem Netzanschluss ziehen wie
Verbraucher ohne Eigenerzeugung. Dies gilt im Hin-
blick darauf, dass die hochste Last ebenso wie die
hochste Einspeiseleistung im Jahr unverandert vom
Netz bereitgestellt bzw. abgenommen werden kann,
so dass Eigenverbraucher die Hhe und den Zeitpunkt
des Leistungsaustausches nicht als Kriterium fir ihre
Betriebsweise berlicksichtigen miissen. Selbst Heim-
speicher, die eigentlich den optimalen Systembetrieb
unterstltzen kdnnten, leisten nicht zwingend einen



Systembeitrag: Wenn die Batterie zum Zeitpunkt der
hochsten Photovoltaikeinspeisung im Jahr bereits
voll geladen oder zur Zeit der hochsten Last (i.d.R.
im Winter abends) schon leer ist, wird das Netz nicht
entlastet.

GELEGENHEITSFENSTER ZUR NEUAUSRICHTUNG
DER NETZENTGELTSYSTEMATIK

Aufgrund gesetzlicher Festlegungen sind ohnehin in
naher Zukunft Weiterentwicklungen an den Netzent-
gelten erforderlich. Zum 31. Dezember 2028 wird die
StromNEV auRer Kraft treten. Die Bundesnetzagentur
befindet sich daher in einem Prozess der Entwicklung
einer Nachfolgeregelung. Aktuell liegt ein Eckpunkte-
papier zundachst fir die Weiterentwicklung der individu-
ellen Netzentgelte vor, die fir industrielle Verbraucher
mit mehr als 10 GWh Stromabnahme im Jahr gelten.
Diese sollen bereits zum Jahresbeginn 2026 reformiert
werden. Im Eckpunktepapier wird auflerdem in Aus-
sicht gestellt, dass auch die allgemeine Netzentgelt-
systematik Uberpriift und ggf. reformiert wird.

Die anstehenden Anderungen kénnten und soll-
ten auch dazu genutzt werden, Netzbetreibern die
Moglichkeit zu erdffnen, ein Preissignal an Strom-
verbraucher zu senden, das jeweils die lokale Netz-
situation reflektiert, um dadurch Anreize fir einen
systemdienlichen Betrieb zu setzen. Richtig gesetzte
Anreize kénnen den Netzausbaubedarf begrenzen und
die verursachergerechte Kostenverteilung fordern. Die
Umsetzung eines solchen Preissignals bringt jedoch
viele Detailfragen mit sich, von denen einige im Fol-
genden kurz diskutiert werden.

MOGLICHE AUSGESTALTUNG DYNAMISCHER
NETZENTGELTE

Mit einer Einfihrung dynamischer Netzentgelte stellen
sich viele Fragen der bestmdglichen Umsetzung. In
diesem Artikel sollen hiervon nur vier kurz beleuch-
tet werden.

- Wie lang sollte die Vorlaufzeit bei der Ermittlung
dynamischer Netzentgelte sein?

- Fur welche Netznutzer sollten dynamische Netz-
entgelte gelten?

- Welche Netzebenen sollten berlicksichtigt werden
und wie sollen Entgelte zwischen den Netzebenen
erhoben werden?

- Welche Preiskomponenten sollten in einem Sys-
tem dynamischer Tarife zur Anwendung kommen?

Vorlaufzeit

In einem System mit hohen Anteilen an variabler,
wetterabhangiger Stromerzeugung lassen sich keine
langfristig stabilen zeitlichen Muster der Netzaus-
lastung formulieren. Somit kann ein Preissignal, das
Netzdienlichkeit anreizt, erst kurzfristig festgelegt
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werden. Prognosen von Wolkenziigen oder Unwettern
kénnen in ihrem zeitlichen Verlauf lokal deutlich vom
tatsachlichen Wetter abweichen, was vor allem bei
der Stromerzeugung aus Photovoltaik zu relevanten
Differenzen fiihren kann. Hier waren aus Systemsicht
sogar untertdgige Anpassungen von Preissignalen
wiinschenswert. Gleichzeitig sollte fiir Netznutzer ein
ausreichendes Mal} an Planbarkeit gegeben sein, was
fur eine moglichst frithe Festlegung spricht. Um eine
Berlicksichtigung des Preissignals im Stromhandel zu
ermoglichen, scheint eine Festlegung der Tarife vor
dem Beginn der Day-Ahead-Auktion ein guter Kompro-
miss zwischen der Planbarkeit und der Prognosege-
nauigkeit zu sein. Die zeitliche Auflésung der Entgelte
sollte stiindlich oder sogar viertelstiindlich sein, im
Einklang mit tblichen Stromhandelsprodukten und
energiewirtschaftlichen Prozessen.

Einzubeziehende Netznutzer

Wenn Preissignale eine systemdienliche Netznutzung
fordern, sollten sie fur moglichst viele Netznutzer
gelten. Hierbei ergeben sich jedoch Grenzen in der
praktischen Umsetzbarkeit und der Vereinbarkeit mit
den regulatorischen Rahmenbedingungen. Der groRte
Teil der SLP-Kunden in Deutschland hat bisher keinen
Smart Meter; der Roll-out dieser Stromzahler hat ge-
rade erst begonnen. Wer keine Warmepumpe, Bat-
teriespeicher oder Elektroautoladestation hat, kann
zudem wenig zur Flexibilitat beitragen. In einer - eher
kurzen - Ubergangsphase sollten dynamische Netz-
entgelte daher nur fiir Verbraucher gelten, bei denen
diese auch entsprechend abgerechnet werden kénnen.
Spéter sollte es dann fiir alle verpflichtend werden. Ein
Wahlmodell kdnnte die adverse Selektion férdern und
zu hoheren Entgelten fir nicht flexible Verbraucher
fihren und ist daher nicht wiinschenswert. Uber ak-
tuelle Verbraucher hinaus kdnnten dynamische Netz-
entgelte auch von Speichern und Erzeugern entrich-
tet werden. Speicher (und Elektrolyseure) sind nach
einer zeitlich befristeten Regelung von den Netzent-
gelten befreit. Da sie sehr relevante Flexibilitatspo-
tenziale bieten, sollten sie so bald wie moéglich bei
dynamischen Netzentgelten einbezogen werden. Die
Anwendung von dynamischen Netzentgelten auch auf
Erzeuger ware prinzipiell denkbar. Dies stellt jedoch
eine bedeutende Umstellung und somit eine eigene
Fragestellung dar, die hier nicht betrachtet wird.

Netzebenen und Kostenwalzung

Grundsatzlich sind dynamische Netzentgelte auf al-
len Spannungsebenen denkbar. So wie bisher kénnte
dabei das Entgelt, das auf einer Spannungsebene er-
hoben wird, die Entgelte aller vorgelagerten Netz-
ebenen bis hin zum Ubertragungsnetz mit enthalten.
Aktuell werden die von den Netzbetreibern unterein-
ander erhobenen Netzentgelte anhand der gleichen
Regeln ermittelt wie bei industriellen Verbrauchern,
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d.h. per Leistungspreis auf die Jahreshéchstlast und
Arbeitspreis auf die ausgetauschten Strommengen.
Mit der Einfiihrung eines dynamischen Netzentgelts
musste auch diese vertikale Kostenwalzung mit an-
gepasst werden. Das dynamische Entgelt einer ho-
heren Spannungsebene misste unverandert an die
jeweiligen nachgelagerten Netzebenen durchgereicht
werden, damit es beim Verbraucher wirksam werden
kann. Hierbei wiirden sich die Signale der einzelnen
Netzebenen durch die weitergereichten Entgelte
Uberlagern. Dabei stellt sich die Frage, welche Netz-
ebene zuerst ihr Entgelt festlegt, denn dessen Hohe
beeinflusst die Anreizwirkung auch auf den anderen
Spannungsebenen. Denkbar ist eine Kaskade, die bei
der Niederspannung beginnt, da lokale Netzengpdsse
im Verteilnetz nur lokal gelost werden konnen, wah-
rend bei Ubertragungsnetzengpissen MaRnahmen in
groReren Gebieten gleichermafen wirksam sein kon-
nen. In einer einheitlichen Gebotszone, in der Uber-
tragungsnetzengpasse hdufig und lokale Engpdsse
im Verteilnetz selten sind, kdnnte das Signal auch
von der hochsten Spannungsebene beginnend nach
unten aufgebaut werden. Auch ein iteratives Verfah-
ren, das eine Abstimmung zwischen den Netzebenen
ermoglicht, ware denkbar. Bei der Wahl des Verfah-
rens mussten die Praktikabilitat (mdglichst geringe
Komplexitat) mit der Qualitat des Signals abgewogen
werden. In allen Féllen sollten aber Netzbetreiber die
Moéglichkeit haben, innerhalb ihres Netzgebiets das
dynamische Entgelt ortlich zu differenzieren, damit
nur dort Flexibilitat angereizt wird, wo sie auch tat-
sachlich bendtigt wird.

Preiskomponenten

Ein dynamisches Netzentgelt entfaltet seine Wirkung
durch den Arbeitspreis, daher sollte dieser einen re-
levanten Teil des Entgelts ausmachen. Gleichzeitig
sollen Uber die Netzentgelte die Netzkosten auf die
Verbraucher umgelegt werden, und diese bestimmen
sich hauptsachlich aus Fixkosten, was eine relevante
Bepreisung der Anschlussleistung nahelegt. Es sollte
daher eine sinnvolle Kombination aus Arbeitspreisen
und nach Anschlussleistung differenzierten Grund-
preisen angestrebt werden. Ein Leistungspreis auf
eine individuelle Lastspitze erscheint hingegen we-
nig zukunftstauglich.

AUSBLICK

Die Einfiihrung dynamischer Netzentgelte stellt eine
sehr vielversprechende Weiterentwicklung der Netz-
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entgeltsystematik in Deutschland dar, die Preissig-
nale fir Stromverbraucher iiber das reine Marktsignal
hinaus bereitstellen kann. So kdnnen Netzengpdsse,
vor allem auch solche in den niederen Spannungse-
benen, durch flexible Lasten reduziert und dadurch
bestehende Netze besser ausgelastet werden. Bei
der Ausgestaltung stellen sich viele Detailfragen,
u. a. zur praktikablen Vorlaufzeit bei der Bestimmung
der Entgelte, zur Aggregation der Teilentgelte entlang
der Netzebenen oder zum optimalen Zusammenspiel
von Netzentgeltkomponenten. Eine Umsetzung dy-
namischer Netzentgelte sollte daher als »lernendes
System« angelegt werden, in dem Netzbetreiber Erfah-
rungen sammeln und diese zur weiteren Verbesserung
der Prozesse verwenden konnen.

Dynamische Netzentgelte sollten nicht als Ersatz
fir die Anpassung von Gebotszonenzuschnitten ange-
sehen werden, sondern vielmehr als eine Ergdnzung,
vor allem fiir die niederen Spannungsebenen. Gegen-
Uber kleineren Gebotszonen oder einem Nodalpreis-
system haben dynamische Netzentgelte den Nachteil,
dass sie administrativ gesetzt werden und sich nicht
als Gleichgewicht in einem Markt ergeben. Zudem 16-
sen sie als nationales Instrument nicht das Problem,
dass mit der einheitlichen deutsch-luxemburgischen
Gebotszone Anreize fiir grenziiberschreitende Strom-
austausche entstehen, die innerhalb Deutschlands zu
Engpdssen flihren.

Dynamische Netzentgelte kdnnten an ihre Gren-
zen kommen, wenn in einzelnen Regionen flexible
Lasten den grofieren Teil der Stromnachfrage aus-
machen. In dem Fall kdnnte die Optimierung der fle-
xiblen Lasten auf die glinstigsten Zeitpunkte zu neuen
Engpdssen fiihren. Dann wiirden weitere Instrumente
bendétigt, um die Netznutzung zu koordinieren. Diese
konnten auf den Infrastrukturen und Erfahrungen, die
mit der Umsetzung dynamischer Netzentgelte einher-
gehen, aufbauen.
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Bringt die Zukunft sinkende Strompreise?

Strom ist teuer - und das ist ein Problem: Strom ist
nicht nur ein wichtiger Inputfaktor fiir den Indus-
triestandort und ein grundlegendes Konsumgut fiir
Haushalte und Betriebe. Er ist auch der Energietrager,
auf dem unsere Hoffnungen umfassender Dekarboni-
sierung fufen: CO_-intensives Heizen mit Gas und an-
deren fossilen Brennstoffen soll durch Warmepumpen
ersetzt werden. Statt Diesel und Benziner, die flr ca.
24% des CO_-AusstoRes in Deutschland verantwortlich
sind, sollen Elektroautos fahren (UBA 2024a). In beiden
Féllen wird eine erhebliche Reduktion des CO,-Aussto-
Res dadurch erhofft, als dass der alternative Input-
faktor Strom mittels erneuerbarer Energien erzeugt
wird. Der Wechsel wird allerdings nur geschehen, wenn
sich dies flr Haushalte und Unternehmen auch lohnt
und sich Strom nicht in gleichem MaRe verteuert wie
Benzin, Diesel und Gas auf Basis der angekiindigten
CO,-Preise.

DREI RELEVANTE PREISKOMPONENTEN

Mit 40,92 ct/kWh?! zahlen Haushalte in Deutschland im
Durchschnitt einen der hochsten Strompreise in der
Europdischen Union (EU) (BDEW 2024; Eurostat 2024).
Diese Kosten setzen sich zu ungefdhr gleichen Teilen
aus den reinen Strombeschaffungskosten, Netzentgel-
ten sowie Steuern, Abgaben und Umlagen zusammen.
Die energieintensive Industrie dagegen profitiert unter
bestimmten Bedingungen von erheblich reduzierten
Netzentgelten sowie Steuern, Abgaben und Umlagen.
Im Durchschnitt (Stand Dezember 2024) kostet dann
der Strom 16,99 ct/kWh und bewegt sich damit im
Mittelfeld der europdischen Strompreise (BDEW 2024;
Statista 2024). Dieser Preis gilt fir etwa 17% des in
Deutschland konsumierten Stroms (Hirth und Eicke
2024; UBA 2024b).

Betrachten wir einmal die einzelnen Komponenten.
Die Steuern, Abgaben und Umlagen (ca. 29% des Haus-
haltsstrompreises) umfassen neben kleineren Posten
zur Finanzierung von Unterstitzungsprogrammen fiir
Kraft-Warme-Kopplung oder Wind Offshore insbeson-
dere die Mehrwert- und Stromsteuer (allein ca. 21%), die
direkt vom Staat gestaltet werden kdnnen (BDEW 2024).

NETZENTGELTE ALS POTENZIELLER HEBEL

Die Berechnung der Netzentgelte (ca. 28 %) ist wesent-
lich komplexer. Sie reflektieren im Wesentlichen die
Kosten der Netzbewirtschaftung sowie Investitionen
- insbesondere auch diejenigen Anpassungen der In-

Eine wesentliche Ineffizienz, die hierbei in Kauf
genommen wird und auf die Netzentgelte wirkt, ist der
Verzicht auf sogenannte Knotenpreise. Im Gegensatz
zu einem geographisch undifferenzierten Strompreis
reflektieren Knotenpreise die regionale Knappheit von
Strom aufgrund von Netzengpdssen. Kurzfristig ge-
hen damit Kosten flir MaBnahmen zur Behebung von
Netzengpassen (Redispatch-Kosten) in Hohe von min.
1,80 ct/kWh (4,4%)? einher sowie fiir eine umfassende
Netzausbauplanung von ca. 300 Mrd. Euro bis 2045 auf
der Ubertragungsnetzebene (Ubertragungsnetzbetrei-
ber 2023; ef.Ruhr und ewi 2024). Langfristig ergeben
sich hochstwahrscheinlich zusatzliche Kosten durch
einen erhohten Netzausbaubedarf, der durch verzerrte
Investitionsanreize fir erneuerbare Energieanlagen,
GroRbatterien oder Elektrolyseure vergroRert werden
diirfte.

Weitere durchschnittliche 4,88 ct/kWh an Netz-
entgelten gehen auf die Verteilnetzebene zurtiick. Die
Schatzungen fiir den Netzausbau bis 2045 betragen
in etwa 323 bis 430 Mrd. Euro (Bauermann et al. 2024;
ef.Ruhr und ewi 2024). Die aktivere Einbindung von
Kunden, bspw. liber Aggregatoren oder flexible Netz-
entgelte, kdnnte auch diese Kosten und damit die Net-
zentgelte erheblich senken (Arlt et al. 2024). Es ist rich-
tig, dass Investitionen in das Verteilnetz fiir Jahrzehnte
im Voraus geplant werden missen, obwohl unklar ist,
wie genau die Bevolkerung neue Energieanlagen wie
Elektroautos, Warmepumpen und Speicher anschaf-
fen und nutzen wird. Hier muss aber der gesetzliche
Gestaltungsspielraum genutzt werden, um eine sys-
temdienliche Nutzung dieser Anlagen zu ermoglichen,
so dass diese schon heute in der Netzausbauplanung
umfassend bertiicksichtigt werden kdnnen.

DIE GROSSE FRAGE:
SINKEN DIE STROMPREISE IN DER ZUKUNFT?

Eine weitere grofte Frage ist die zuklinftige Entwick-
lung der Stromerzeugungskosten (ca. 43% des Haus-
haltsstrompreises und Hauptteil der Industriestrom-
preise). Der Strompreis bildet sich maRgeblich an der
Strombdrse EPEX. Die teilnehmenden

Kraftwerke geben Gebote zur Er-

2 Die Netzentgelte bestehen auf Netz-
entgelten der Ubertragungs- und Verteil-
netzebene. Die Netzentgelte der Uber-
tragungsnetzebene betragen flir 2025

6,65 ct/kWh (Amprion 2024). Davon entfal-
len ca. 27 % auf Redispatch-MaRnahmen
(BMWK 2023), d. h. 1,80 ct/kWh oder 4,4 %
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des Haushaltsstrompreises. Hinzukommen
die Redispatch-Kosten des Verteilnetzes, die
0 bis 7,8 % der Verteilnetzentgelte betragen
(ebenda). Die Gesamtkosten des Re-
dispatches betrugen 2023 2,4 Mrd. Euro
(BNetzA 2024).

ist Juniorprofessorin fiir Wirt-
schaftsinformatik und vernetzte
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frastruktur, die zur Ermoéglichung der Energiewende
notwendig sind.

! Neukundentarife sind teilweise erheblich giinstiger. 40,92 ct/kWh
spiegeln die tatsachlich gezahlten Strompreise wider.
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Abb. 1
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zeugung von Strom ab, wahrend die Energieversorger
und Stromlieferanten ihre Kunden auf der Nachfra-
geseite reprdsentieren. Die Preisbildung basiert dabei
auf der Uniform-Pricing-Regel: Das hochste Gebot, das
gerade noch zur Deckung der Nachfrage bezuschlagt
wird, bestimmt den Preis. Dies ist sinnvoll, da dieser
Preis den Wert auch glinstiger produzierender Kraft-
werke zu einem bestimmten Zeitpunkt reprasentiert
und damit die richtigen Anreize flr Investitionen und
Kraftwerkseinsatz setzt.

Vom Ausbau der erneuerbaren Energien, die ge-
ringe Gestehungskosten und quasi Null-Einsatzkosten
aufweisen, wird sich eine erhebliche Reduktion der
Strompreise erhofft. Allerdings ist dies bisher nicht
in diesem MaRe geschehen. Die Anzahl der Stunden
mit negativen Strompreisen ist zwar in den letzten
drei Jahren auf 5,2 % gestiegen (ENTSO-E 2025) und
ist damit auch hoher als in den Jahren vor der Ener-
giekrise 2022. Der Durchschnittspreis dagegen liegt
ungewichtet weiterhin trotz des massiven Ausbaus
von Solar- und Windenergie mehr als doppelt so hoch
(2019: 3,8 Euro/kWh; 2024: 7,9 Euro/kWh; ENTSO-E
2024). Es ist zwar zu vermuten, dass die Strompreise
ohne diesen Ausbau noch hoher liegen wiirden. Den-
noch bleibt es fiir den Stromkunden und Biirger dabei,
dass sich die Stromrechnung erhéht hat.

Ein Grund dafiir ist, dass die Kosten fiir die teu-
ersten, preissetzenden Kraftwerke gestiegen sind,
namlich die der Gaskraftwerke. Deren Betriebskosten
haben durch den Ukrainekrieg und die alternativen
Beschaffungswege von Erdgas wesentlich angezogen.
Davon profitieren zwar erneuerbare Energien, jedoch
nicht der Stromkunde in Form von geringeren Preisen
zu diesen Zeiten.

Als Alternative wird daher immer wieder die Pay-
as-Bid-Regel vorgeschlagen, unter der Kraftwerke
nicht das hochste Gebot, sondern nur den eigenen
Gebotspreis erhalten. Der Vorschlag verkennt aller-
dings, dass dies das strategische Verhalten dndern
wirde und Kraftwerke statt ihrer Grenzkosten den er-
warteten (héheren) Gleichgewichtspreis bieten wiir-
den. Beispielsweise wiirden dann Direktvermarkter
fur Windenergieanlagen den erwarteten Preis fiir Gas-
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kraftwerke bieten, wenn ein Gaskraftwerk das voraus-
sichtlich teuerste eingesetzte Kraftwerk sein wirde.
Ein Wechsel der Preisbildungsregel hatte also keinen
wesentlichen Effekt auf die Strompreise, bringt aber
daflir Nachteile in Bezug auf Investitionsanreize, Trans-
parenz und einen einfachen Markteintritt flir gerade
kleinere Unternehmen (Kahn et al. 2001).

NUR EIN PROBLEM DER TRANSITION?

Die Hoffnung ist, dass sich das Problem durch den
fortschreitenden Ausbau der erneuerbaren Energien
erubrigt: Ist der Ausbau nur schnell genug, kommen
die Gaskraftwerke seltener zum Zug und die Durch-
schnittspreise sinken. Daflir sprechen auch die kon-
tinuierlich fallenden Kosten pro Einheit erzeugter
Energie (Levelized Cost of Energy oder Stromgeste-
hungskosten). Diese betragen heute flr die hiesigen
Wetterverhaltnisse ca. 4 ct/kWh fiir Solar- bzw. 5,5 ct/
kWh fir Windenergie (Grimm et al. 2024). Damit liegt
man selbst ohne die Berticksichtigung von CO,-Kosten
eigentlich weit unter denjenigen fossiler Kraftwerke,
bspw. von Gaskraftwerken (Kost et al. 2024). Tatsach-
lich gilt auch heute am Strommarkt: Je mehr erneuer-
bare Energien am Markt aktiv sind, desto geringer ist
der Strompreis. Fir jeden zusétzlichen Prozentpunkt
von Solar- und Windstrom an der Stromnachfrage in
Deutschland war der Strompreis 2024 mit einer Re-
duktion um 0,15 ct/kWh assoziiert (eigene Berechnung
auf Basis von ENTSO-E 2024).

Kann man diese Kostendegression fiir ein zu
100% erneuerbares Stromsystem so extrapolieren?
Die »einfache« Antwort ist: leider nein. Dies liegt an
der Notwendigkeit, auch Strom in denjenigen Stunden
bereitzustellen, in denen weder Wind- noch Solar-
energie generiert wird. Abbildung 1 zeigt die Haufig-
keit von Zeiten, in denen weniger als 10% bzw. 20%
der Nachfrage durch erneuerbare Energien erzeugt
wird. 2024 trat es bspw. einmal auf, dass in mindes-
tens 24 konsekutiven Stunden weniger als 10% der
Nachfrage erzeugt wurde, und viermal, dass weniger
als 20% der Nachfrage erzeugt wurde.

Bereits heute fallen fiir die Uberbriickung solcher
Zeiten (Dunkelflauten) zusatzliche Kosten an, die nicht
durch den glinstigen Strompreis reflektiert werden.
Dies betrifft insbesondere die Zahlung der Marktpra-
mie an erneuerbare Energien zur Sicherung ihrer Inves-
titionskosten sowie die Vorhaltung von Kraftwerken in
der Kapazitatsreserve. Letztere soll sicherstellen, dass
genligend Kraftwerke erzeugungsbereit sind, sollte
die Nachfrage in Spitzenzeiten nicht gedeckt werden
konnen. Die Zahlungen dafiir betragen ca. 66 Mio. Euro
(BNetzA 2024). Zusatzlich profitieren wir von der Inte-
gration in den europdischen Binnenmarkt, die die De-
ckung des Strombedarfs aus dem Ausland erméglicht.

Was waren also die Kosten eines erneuerbaren
Systems, wenn man an den urspriinglichen Dekarbo-
nisierungszielen festhalt? Grimm et al. (2024) berech-
nen die Stromgestehungskosten, die sich ergeben,



wenn man die Kosten zur Speicherung von Solar-
und Windstrom mit einbezieht. Bei der Verwendung
von Batteriespeichern und ohne flexible Nachfrage
wiirden diese auf 21,70 ct/kWh steigen, sich also in
etwa verdreifachen. Starke Kostensenkungen kénnen
allerdings erzielt werden, wenn Wasserstoff als Spei-
chertechnologie mit einbezogen wird. Unter entspre-
chenden Kostenannahmen fiir 2040 wiirden dann die
Speicherung berticksichtigenden Stromgestehungs-
kosten 7,85 ct/kWh betragen, was in etwa dem heu-
tigen Borsenstrompreis entsprache. Die Kosten fir
ein System mit Erdgas, dessen CO, abgeschieden und
gespeichert wird, sind ahnlich. Auf ein etwas hoheres
Ergebnis kommen Brown et al. (2025), die zuséatzlich
einen Strommarkt mit elastischer Nachfrage simulieren
und knapp 10 ct/kWh berechnen. Bei optimaler Orga-
nisation des Markts diirften die Kosten also in etwa
in diesem Bereich liegen®, wobei anzumerken ist, dass
die konkreten Zahlen natiirlich stark von den Annah-
men zur Entwicklung der Technologiekosten abhangen.

Die angegebenen Schatzungen liegen also Uber
den Kosten, mit denen wir in Zeiten glinstigen russi-
schen Gases konfrontiert waren. Aber wiirde uns eine
Ruckkehr zum fossilen System wirklich diese Kosten
ersparen? Wenn, dann nur kurzfristig. Die heutigen,
von Gaskraftwerken bestimmten Strompreise zeigen,
dass die Preise von 2019 und 2020 aufgrund der geo-
politischen Bedingungen und der neuen Transport-
wege nicht mehr erzielt werden kdnnen. Alternative
Ausstiegspfade flir Kohle und Atomkraft hatten mittel-
fristige Preissenkungen erzielen kénnen, ebenso wie
Einstiegspfade fiir Wasserstoff; langfristig miissen je-
doch die fir Kohle und Gas anfallenden CO,-Preise als
reale Kosten, und nicht als politisch beliebig bestimm-
bare Steuer oder Abgabe begriffen werden. Aktuelle
Schétzungen fiir die sozialen Kosten von CO_-Emissio-
nen gehen von 185 US-Dollar pro Tonne CO, aus (Ren-
nert et al. 2022). Dies entspricht unter optimistischen
Annahmen in etwa einem Preisaufschlag von ca. 170
US-Dollar (ca. 16 ct/kWh) fiir Strom aus Braunkohle
und 80 US-Dollar (ca. 8 ct/kWh) fiir Erdgas*. In Kombi-
nation mit den Stromgestehungskosten werden damit
die fiir reine erneuerbare Systeme berechneten Kos-
ten Ubertroffen. Zur Einordnung: Im weitaus weniger
ambitionierten US-Markt hat Microsoft kiirzlich einen
langfristigen Stromabnahmevertrag fiir 110 bis 115
US-Dollar/MWh (10,5 bis 11,0 ct/kWh) abgeschlossen
(Reuters 2024).

3 Kein noch so geschicktes Marktdesign kann unter die Stromgeste-
hungs- bzw. Lastdeckungskosten kommen. Ein schlechtes Marktde-
sign kann hingegen die Kosten durch falsche Anreize beliebig erhé-
hen.

* Der CO,-Emissionsfaktor betragt fiir Braunkohle 364 kg CO, pro
MWh produzierter Energie (d. h. Strom und Warme) und fiir Erdgas
202 kg CO, (Our World in Data 2025). Als Wirkungsgrad wurden fiir
das Braunkohlekraftwerk 40 % und fiir das Gaskraftwerk 45 % ange-
nommen.

ZUR DISKUSSION GESTELLT

WAS KONNEN WIR TUN?

Diese Analyse soll nicht ernlichtern, sondern hervor-
heben, wie wichtig es fiir die Energiepolitik ist, samt-
liche zur Verfliigung stehenden Hebel zu nutzen.

Erstens missen die Kosten zur Deckung der
Stromnachfrage gesenkt werden, durch die Kosten-
degression fordernde Technologieférderung als auch
durch die Steigerung der Nachfrageflexibilitat. Tech-
nologieférderung sollte insbesondere die Entwicklung
von Speichertechnologien in den Blick nehmen (Brown
et al. 2025). Das angekiindigte Ende der Batteriefor-
derung trifft nicht nur den Stromsektor, sondern auch
wichtige Industrien wie die Automobilindustrie. Im
Bereich der Nachfrage verhindert die gegenwartige
Netzentgeltstruktur die Nutzung der Flexibilitat der
Industrie (Hirth und Eicke 2024). Auch die Flexibilitat
von Haushalten, bspw. Giber Heimspeicher, Elektroau-
tos und Solaranlagen, muss endlich systemdienlich
genutzt werden (Eicke et al. 2024). Hier konnen auch
Start-ups eine Rolle spielen, die technologiebasierte
und verbraucherfreundliche Geschaftsmodelle entwi-
ckelt haben, aber aufgrund der derzeitigen Regulie-
rung (z.B. auch im Datenschutz) wenig Spielraum ha-
ben und die Systemdienlichkeit ihrer Losungen nicht
in finanzielle Vorteile fir ihre Kunden verwerten kon-
nen. Grundsatzlich sind viele Stromverbraucher bereit
dazu - wenn sie davon auch entsprechend profitieren.

Zweitens missen die Netzentgelte sinken. Dazu
zahlt die oben beschriebene Vermeidung von Re-
dispatch-Kosten sowie die Reduktion von Kosten des
Netzausbaus im Ubertragungsnetz, die durch fehler-
hafte Investitionsanreize fiir GroRbatterien etc. immer
weiter steigen. In Kombination mit der Flexibilisierung
von Verbrauchern kann wahrscheinlich auch im Ver-
teilnetz gezielter ausgebaut werden. Schlussendlich
gilt es, steuerliche Aspekte neu zu bewerten - im Rah-
men der finanzpolitischen M&glichkeiten.

Auch wenn es keine einfache Lésung gibt und die
Strompreise wohl dauerhaft liber den historischen
Preisen bleiben werden, kénnen diese MaRnahmen
unnotige Kosten beseitigen und die Strompreise naher
an ihre eigentlichen Kosten bringen.
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Strommarkt: Optimierung, aber keine Preiswende

ENERGIEPREISE IM ZENTRUM DER
ENERGIEPOLITISCHEN DEBATTE

Spatestens seit der Energiekrise 2022 werden in der
offentlichen Debatte die hohen Energiepreise als we-
sentliche Hemmnisse fiir die Wettbewerbsfahigkeit
gerade der Industrie identifiziert, so auch im kirz-
lich veroffentlichten Draghi-Report (Draghi 2024).
Dementsprechend wird hier hoher politischer Hand-
lungsbedarf gesehen. So benennt der Mission Letter
fur den neuen EU-Energiekommissar Dan Jgrgensen
(von der Leyen 2024) die Absenkung der Energiepreise
als ein wesentliches Arbeitsziel. Auch
in Deutschland werden die hohen
Energiepreise hdufig als Beleg
fur eine behauptetes Scheitern
der Transformationsstrategie
angefihrt.

Auf der anderen Seite wird
von politisch Verantwortlichen
der Eindruck erweckt, die aktuell
hohen Energiepreise seien vor al-
lem auf Nachwehen der Energie-
krise und der veranderten geopo-
litischen Lage zurtickzufiihren und
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ein temporares Phanomen. Insbesondere im - aufgrund
der Elektrifizierungsstrategie immer wichtiger werden-
den - Stromsektor kdnne mit einer Intensivierung des
Ausbaus der gilinstiger werdenden erneuerbaren Ener-
gien und der Stromnetze ein deutlicher Preisriickgang
und eine Riickkehr zu international auch fiir energiein-
tensive Industrien wettbewerbsfdhigen Strompreisni-
veaus erreicht werden. Aus Sicht des Autors erscheint
das bei einem Blick auf die wesentlichen Strompreisbe-
standteile zumindest fraglich. Im Bereich der GrofRhan-
delspreise, die insbesondere fiir die energieintensive
Industrie die wesentliche Preiskomponente darstellen,
lag das mittlere Preisniveau im Jahr 2024 zwar mit 79,6
Euro/MWh um gut 15% unter dem noch von der Ener-
giekrise beeinflussten Vorjahreswert, gleichzeitig aber
um mehr als 100% Uber dem Mittelwert der Jahre 2016
bis 2020 (flir Details siehe FfE 2025). Vorliegende Prog-
nosen sehen zwar erhebliche Unsicherheiten, aber in
der Tendenz bis Ende der nachsten Dekade eine Sta-
bilisierung des Jahresdurchschnittspreises auf dem
aktuellen Realpreisniveau (vbw und Prognos 2024).
Gleichzeitig wird bei den Netzkosten lber die nachs-
ten Jahrzehnte und alle Spannungsebenen hinweg ein
deutlicher Anstieg erwartet. So errechnet eine Studie
bei Haushalts- wie Industriekunden bis 2045 jeweils
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mehr als eine Verdoppelung der realen Netzentgelte
(ef.Ruhr und ewi 2024). Auch wenn derartige Prognosen
stark annahmegetrieben und mit hohen Unsicherheiten
behaftet sind, erscheint der dahinter erkennbare Trend
doch stabil und wird auch durch eigene Analysen des
Autors bestétigt.

Zusatzlich muss beachtet werden, dass GroRhan-
delspreise und Netzkosten die Energiesystemkosten
nicht vollstandig abbilden. Wesentliche Kosten werden
Uber unterschiedliche Férdermechanismen wie die
derzeit aus dem Bundeshaushalt finanzierte EEG-For-
derung Gibernommen.

NACHHALTIGKEIT HAT IHREN PREIS

Eine Rickkehr zu in der Vergangenheit gewohnten
Energiepreisniveaus ist deshalb auch auf langere
Sicht nicht zu erwarten. Dies ist allerdings nicht mit
einem Scheitern der Energiewende gleichzusetzen.
Vielmehr sind die niedrigen Preise in der Vergangen-
heit mit massiven Externalitdten bei Nachhaltigkeit
und Versorgungssicherheit erkauft worden. Wer-
den diese internalisiert, geht das unvermeidbar mit
Energiepreissteigerungen einher, auch wenn im De-
tail Nachsteuerungen und Optimierungen der Trans-
formationsstrategie moglich und sinnvoll erscheinen
(mehr dazu weiter unten).

- Die Potenziale fiir glinstige Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien, insbesondere der aus
systemischer Sicht vergleichsweise glinstigen
Onshore-Windenergie, sind beschrankt. Deutsch-
land wird auch in Zukunft auf Energieimporte in
erheblichem Ausmal} angewiesen sein. Da de-
karbonisierte Energietrdger wie Strom und Was-
serstoff technisch jedoch deutlich schwieriger zu
transportieren sind als Erdgas oder Erddl, ist zu
erwarten, dass eine Verringerung globaler Ener-
giepreisunterschiede durch internationalen Han-
del in viel geringerem MaRe stattfinden wird als
in der Vergangenheit.

- Aufgrund der geringen erreichbaren Kapazitats-
faktoren (Jahresenergieerzeugung bezogen auf
die installierte Leistung), die bei Photovoltaik (PV)
bei knapp 1000 Std./Jahr, bei Onshore-Windener-
gie je nach Standort bei ca. 2500 Std./Jahr lie-
gen, sowie der tendenziell lastfernen Erzeugungs-
standorte sind die Systemintegrationskosten von
erneuerbaren Energien hoch. Die Netzkosten wer-
den durch die hohe anzuschlieRende Leistung
getrieben, miissen aber auf eine vergleichsweise
kleine produzierte Energiemenge umgelegt wer-
den. Zudem wirkt der Anschluss gerade klei-
ner Anlagen in den unteren Verteilnetzebenen
kostentreibend, wenn die lokale Erzeugung die
Nachfrage, wie heute schon in vielen landlichen
Gebieten, libersteigt und die Energie aus diesen
Netzen liber mehrere ggf. auszubauende Netz-
ebenen hinweg abtransportiert werden muss.

ZUR DISKUSSION GESTELLT

Gleichzeitig versprechen auch alternative Strategien
keine erhebliche Kostenentlastung.

- Die Stilllegung bestehender, zu sehr niedrigen
variablen Kosten emissionsfrei Strom produzie-
render Kernkraftwerke in einer gerade aufgrund
hoher Energiepreise wirtschaftlich angespannten
Situation ist zu bedauern. Daraus Forderungen
nach dem Wiedereinstieg in die Kernenergienut-
zung abzuleiten, verkennt jedoch, dass zumin-
dest aktuell die Kosten fiir die Neuerrichtung von
Kernkraftwerken in Europa so hoch sind, dass
hierdurch auch unter Berlicksichtigung der nied-
rigeren Systemintegrationskosten kein System-
kostenvorteil abgeleitet werden kann (Stocker
et al. 2024). Sollte es im Zuge der geplanten Neu-
bauprojekte in verschiedenen europaischen Lan-
dern zu erheblichen Kostensenkungen kommen,
ware diese Position ggf. zu iberdenken (dazu z.B.
Samark-Roth et al. 2024).

- Auch die Weiternutzung fossiler Energietrager ver-
spricht keine erheblichen Kostensenkungspoten-
ziale, solange die EU-Emissionsziele beibehalten
werden. Schon beim aktuellen CO,-Preis von ca.
70 Euro/t liegen die variablen Stromerzeugungs-
kosten selbst von Braunkohlekraftwerken nahe
am Base-Preis. Bei den sich auch in CO_-Futures
abzeichnenden und zu erwartenden Preisanstie-
gen wiirde es zu einem weiteren Kostenanstieg
kommen. Langfristig konnten fossile Energietra-
ger nur in Verbindung mit vergleichsweise teuren
CO,-Abscheidungstechnologien (Carbon Capture
and Storage - CCS; blauer Wasserstoff) genutzt
werden. Holz et al. (2021) erwarten deshalb durch
den Einsatz von CCS in der Stromerzeugung al-
lenfalls geringe Systemkostensenkungspotenziale.
Auch Kraftwerke zur Verbrennung von blauem
Wasserstoff wiirden bei aktuellen Kostenschat-
zungen flr den Brennstoff von deutlich tber
3 Euro/kg (Klaas et al. 2025) variable Stromerzeu-
gungskosten von ca. 200 EUR/MWh_ aufweisen
und kdmen damit als glinstige Grundlastkraft-
werke nicht in Frage.

Wird diese Analyse geteilt, wird klar, dass Deutschland
mit hoher Wahrscheinlichkeit vor einem erheblichen
Strukturwandel steht. Temporare Energiepreissubven-
tionen wie der in der Vergangenheit diskutierte Bri-
ckenstrompreis fiir die Industrie konnten diesen Struk-
turwandel allenfalls aufhalten, aber nicht verhindern.
Dauerhafte Subventionen zum flachendeckenden Er-
halt bestehender, allein nicht mehr wirtschaftlicher
Industriestrukturen wiirden aber nicht nur enorme
staatliche Mittel erfordern, sondern letztendlich auch
Ressourcen in unproduktiven Tatigkeiten binden und
dadurch das Wachstumspotenzial der Volkswirtschaft
hemmen. Vor diesem Hintergrund erscheinen modifi-
zierte Strategien, die z.B. auf den Import energiein-
tensiver Vorprodukte und den Erhalt nachgelagerter
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Produktionsstufen mit héherer Wertschépfung in
Deutschland setzen, langfristig vorzugswirdig (Ver-
poort et al. 2024). Gleichzeitig kénnen, ohne dass dies
hier genauer beleuchtet werden kann, die jingsten
geopolitischen Entwicklungen dazu fiihren, dass kurz-
und mittelfristig Effizienz- und Nachhaltigkeitsziele
gegeniiber Fragen der Energiesicherheit und der Ver-
meidung von Importabhéngigkeiten herunterpriori-
siert werden miissen.

STROMMARKTDESIGN AUF MINIMIERUNG DER
SYSTEMKOSTEN AUSRICHTEN

Auch wenn, wie zuvor geschildert, eine Wiederkehr der
niedrigen Strompreisniveaus der Vergangenheit unre-
alistisch erscheint, konnen die Kosten des Stromsys-
tems durch ein geeignetes Design der Strommarkte
optimiert werden. Dass hier Handlungsbedarf besteht,
zeigt ein Blick auf die Preisentwicklungen des Jahres
2024. So traten einerseits im Jahr 2024 in fast 500
Stunden am Day-Ahead-Markt negative Strompreise
auf (ca. +50% ggii. 2023), vorwiegend in Perioden mit
hoher PV-Einspeisung. Andererseits kam es im Novem-
ber und Dezember in Phasen mit geringem Stroman-
gebot der volatilen erneuerbaren Energien zu extrem
hohen Preisen, die in der Spitze tiber 900 Euro/MWh
erreichten. Letztendlich wird damit angebots- wie
nachfrageseitiger Handlungsbedarf im Stromsystem
erkennbar, der von der Bundesregierung grundsatzlich
auch erkannt und im Rahmen der Plattform Klima-
neutrales Stromsystem (PKNS 2024) zur Diskussion
gestellt wurde. Er wird nachfolgend entlang der vier
Arbeitsgruppen der Plattform (Erneuerbare Energien,
Flexibilitat, Steuerbare Erzeugung, Lokale Signale)
diskutiert.

Eine Forderung oder zumindest Risikoabsicherung
fur den Ausbau erneuerbarer Energien wird zumindest
dann absehbar notwendig bleiben, wenn Ausbauziele
sicher und mit méglichst geringen Kosten erreicht wer-
den sollen. Dabei sollte allerdings eine Fokussierung
der Férderung auf bzw. Orientierung an den glinstigs-
ten Technologien erfolgen. Optimierungspotenziale
bestehen z.B. im Bereich der Photovoltaik, wo grofe
Freiflachenanlagen signifikant glinstiger sind als kleine
Dachanlagen, oder im Bereich der Offshore-Windener-
gie durch Optimierung der Netzanschlusskonzepte, Ver-
meidung von Abschattungseffekten und sogenannte
hybride Kooperationsprojekte, die grenziiberschrei-
tend den Anschluss von Offshore-Windparks und die
Errichtung zusétzlicher Interkonnektoren miteinander
verbinden. Gleichzeitig miissen die Fordersysteme
selbst optimiert werden. Nach wie vor befindet sich
der grofte Teil der PV-Anlagen in der festen Einspeise-
verglitung und hat keinerlei Anreiz, die Produktion an
Marktpreissignalen auszurichten. Fiir neue Anlagen aller
GroRenklassen muss unbedingt sichergestellt werden,
dass Fordersysteme fiir Marktpreissignale durchléssig
sind und Anreize zu systemdienlichem Verhalten setzen.
Ein Ansatz kann dabei sein, die Forderung stérker als
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bisher unabhangig von der tatsachlichen Einspeisung
und stattdessen orientiert an exogenen Referenzpro-
filen auszuzahlen (Schlecht et al. 2024).

Im Bereich der nachfragseitigen Flexibilitat be-
steht Handlungsbedarf in mehrerlei Hinsicht. So schei-
tert die Flexibilisierung der Nachfrage von Haushalten
trotz zunehmender technischer Potenziale (Elektro-
autos, Warmepumpen, PV-Speichersysteme) weiter-
hin am Uberkomplexen und damit der Entwicklung
im librigen Europa weit hinterherhinkenden Smart-
Meter-Rollout. Die andere drangende Baustelle im Be-
reich der Flexibilitédt ist das Netzentgeltsystem. Die
heutige Systematik bestraft nicht nur bei den ener-
gieintensiven Industrien flexibles Verhalten. Auch
fir andere Netznutzer wird liber die gerade in ho-
heren Spannungsebenen besonders relevante Leis-
tungspreiskomponente nicht flexibles, sondern gleich-
maRiges Verhalten beanreizt. Mit Blick auf die stark
ansteigende Preisvolatilitdt am GroRhandelsmarkt
und den darin ausgedriickten Bedarf nach Flexibilitat
ist eine Reform hier besonders dringend.

Die hohen Strompreise und -importe wahrend
Phasen niedriger Verfligbarkeit erneuerbarer Energien
zeigen, dass der Bedarf an zusatzlicher steuerbarer
Erzeugungsleistung, speziell an neuen Kraftwerken,
wachst, gerade weil damit zu rechnen ist, dass auf-
grund steigender CO_-Preise die noch knapp 25 GW
Kohlekraftwerke zeitnah aus dem Markt austreten
wollen. Dass es trotz vielfaltiger Anklindigungen, die
wiederum zu einem Investitionsattentismus seitens
der Marktakteure gefiihrt haben, nicht gelungen ist,
die angekiindigte Kraftwerksstrategie umzusetzen,
steht sicher auf der negativen Seite der energiepo-
litischen Bilanz der Ampelregierung. Bereits jetzt ist
absehbar, dass neue Kraftwerke kaum noch in dieser
Dekade in Betrieb genommen werden kénnen. Hier
wird eine neue Bundesregierung, durch die zligige Im-
plementierung des angekiindigten Kapazitatsmarkts
wie die Fokussierung der Kraftwerksstrategie auf Ver-
sorgungssicherheit statt auf ein deutlich schwieriger
umzusetzendes Dekarbonisierungsinstrument, schnell
handeln missen.

Eine weitere Herausforderung ergibt sich mit Blick
auf Netzengpasse, die den deutschen Strommarkt
trotz erfreulicher Fortschritte beim Netzausbau ab-
sehbar pragen. Dabei wird es zunehmend ineffizien-
ter, diese mit dem ohnehin aufwandigen und immer
schwieriger umzusetzenden Redispatch zu beherr-
schen. Denn die zum effizienten Umgang mit der Vola-
tilitat erneuerbarer Energien unverzichtbaren Speicher
und nachfrageseitigen Flexibilitaten lassen sich prin-
zipbedingt nicht in den kostenbasierten Redispatch
integrieren. Stattdessen richten sie ihre Betriebsweise
an (zeitvariablen) Strompreissignalen aus. Spiegeln
diese die Netzsituation nicht wider, wird nicht nur
ein enormes Potenzial zur kostenglinstigen Beseiti-
gung von Netzengpdssen verschenkt. Es ist vielmehr
zu befiirchten, dass derart verfalschte Signale sogar
zu einem engpassverstarkenden Einsatz von Flexibili-



tat fihren. In der Wissenschaft gibt es deshalb einen
sehr weitgehenden Konsens, dass der deutsche Strom-
markt lokale Preissignale z.B. liber eine Aufteilung der
einheitlichen Gebotszone benétigt und dass eine sol-
che MalRnahme die Systemkosten deutlich reduzieren
kénnte (Bichler et al. 2024). Gleichzeitig wird genau
dieser Schritt von Politik und Wirtschaft aufgrund der
beflirchteten Verteilungswirkungen vehement abge-
lehnt. Hier gilt es in den nachsten Jahren, geeignete
Lésungen zu erarbeiten. Ein moglicher, praktikabel er-
scheinender und (aufgrund der bei einer Zonenteilung
anfallenden zusatzlichen Engpasserldse) auch finan-
zierbarer Ansatz bestiinde in einer Kompensation der
»Verlierer« einer Gebotszonenteilung in einer Art und
Weise, die durchschnittliche Preiseffekte ausgleicht,
gleichzeitig aber die Anreize zur Reaktion auf das si-
tuationsabhangige Preissignal erhélt.

EUROPAISCHE INTEGRATION

GroRe Bedeutung sollte eine neue Bundesregierung
auch der weiteren europadischen Integration der
Strommarkte beimessen. Gerade wegen der domi-
nanten Rolle volatiler erneuerbarer Energien und der
begrenzten Potenziale, aber auch wegen der geogra-
phischen Lage im Zentrum Europas, spielen Ex- und
Importmoglichkeiten fiir das effiziente Funktionieren
des deutschen Strommarkts eine besondere Rolle. In
langfristigen Szenarienanalysen wird deshalb ein er-
heblicher Ausbau der Interkonnektoren an Land wie
auf See als optimal angesehen (Drdscher et al. 2024).
Da Kosten und Nutzen von grenziiberschreitenden
Netzausbauprojekten jedoch ungleich verteilt sind,
ist zu beflirchten, dass die einzelnen Mitgliedstaaten
ohne einen europdischen Finanzierungsmechanismus
keinen ausreichenden Anreiz zur Verfolgung von Inter-
konnektorprojekten haben. Auch wenn Deutschland
mit hoher Wahrscheinlichkeit ein Nettozahler waére,
sollte es sich fiir die Umsetzung eines solchen Mecha-
nismus einsetzen. Das Ausbleiben grenziiberschreiten-
den Netzausbaus ware auf lange Sicht noch sehr viel
teurer. Ebenso sollte Deutschland in der Europdischen
Union (EU) dafiir werben, pragmatische Losungen fir
eine moglichst gute Integration des Vereinigten Konig-
reichs in den EU-Strommarkt zu finden. Aufgrund der
hervorragenden Potenziale fiir erneuerbare Energien
auf den britischen Inseln bei gleichzeitig geringerer
Korrelation der wetterbedingten Verfiigbarkeiten als
auf dem Kontinent bietet diese erhebliche Potenziale
zur Senkung der Energiesystemkosten.

FAZIT

Die hohen Energiepreise in Deutschland und Europa
bleiben eine Herausforderung. Sollen die Nachhaltig-
keitsziele erreicht werden, ist auch nicht erkennbar,
dass sich das grundsatzlich verandern wird. Das ist
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bei zukiinftigen struktur- und industriepolitischen Ent-
scheidungen zu beriicksichtigen. Gleichzeitig sind in
vielen Bereichen des Strommarktdesigns Anpassun-
gen moglich und nétig, um die Energiesystemkosten
zu verringern. Ein wesentliches Prinzip sollte dabei
sein, effiziente Preissignale am Strommarkt entstehen
und diese bei allen Marktteilnehmern ankommen und
wirken zu lassen.
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Anforderungen der Energiewende an das Strommarktdesign

Deutschland soll spatestens im Jahr 2045 klimaneutral
sein. Um dieses Ziel zu erreichen, sind der Umbau des
Energiesystems - insbesondere der Ausbau der Strom-
erzeugung aus erneuerbaren Energien (EE), der Auf-
bau eines Wasserstoffmarkts und der entsprechenden
Netzinfrastrukturen (Strom, Erdgas/Wasserstoff) - von
zentraler Bedeutung. Gleichzeitig gilt es, Versorgungs-
sicherheit, Wettbewerbsfahigkeit, Akteursvielfalt und
Kosteneffizienz zu gewahrleisten.

Das bestehende Marktdesign bildet den 6kono-
mischen Rahmen, innerhalb dessen diese herausfor-
dernde Transformation gelingen kann. Es bietet je-
doch keine Garantie dafiir, dass die ambitionierten
EE-Ausbauziele tatsdchlich erreicht werden oder ge-
nigend steuerbare Kapazitaten als Backup vorhanden
sind. Daher sind zusatzliche Instrumente erforderlich,
deren Wirksamkeit sich daran messen lassen muss,
inwieweit sie die gesetzten Ziele unterstiitzen, ohne
gleichzeitig zu tief in die marktwirtschaftlichen Pro-
zesse einzugreifen.

Als Teil des europdischen Energiebinnenmarkts
mussen sich sdmtliche Reformen des deutschen
Strommarktdesigns in den von der Europaischen
Union (EU) gesteckten rechtlichen Rahmen einglie-
dern. Dieser besteht aus der Strombinnenmarktrichtli-
nie, der Strombinnenmarktverordnung und insbeson-
dere den Leitlinien flr Klima-, Umwelt- und Energie-
beihilfen (KUEBLL). Diese stellen hohe Anforderungen
an die nationale Energiepolitik und erfordern eine
enge Abstimmung mit der Europaischen Kommission
und den europaischen Partnern.

INTEGRATION ERNEUERBARER ENERGIEN ALS
SCHLUSSEL ZUR ENERGIEWENDE

Erneuerbare Energien sind der Schliissel zur Energie-
wende. Sie sind das Fundament und tragen mafgeb-
lich zu den Zielen Nachhaltigkeit und Wettbewerbsfa-
higkeit innerhalb des energiewirtschaftlichen Dreiecks
aus Bezahlbarkeit, Umweltvertraglichkeit und Versor-
gungssicherheit bei. In den vergangenen Jahrzehn-
ten wurden in diesem Bereich erhebliche Fortschritte
erzielt: Der Anteil der Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien
an der Bruttostromerzeugung ist

im Jahr 2024 auf 58 % gestiegen.
Gleichzeitig ist das Niveau der
Stromversorgungssicherheit in
Deutschland eines der héchsten
weltweit - belegt durch den SAIDI-

Strompreise sind im vergangenen Jahr wieder deutlich
gesunken. Damit befindet sich das deutsche Stromsys-
tem in einer insgesamt starken Position.

Die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit ist
maRgeblich von zwei Faktoren abhéngig: der Erzeu-
gungs- und der Netzadaquanz. Die Gewahrleistung die-
ser beiden Faktoren ist eine unabdingbare Vorausset-
zung flr eine stabile Stromversorgung. Insbesondere
in Zeiten mit niedriger Stromeinspeisung aus erneu-
erbaren Energien stellt die Deckung der Residuallast
eine Herausforderung dar. Im Falle eines hohen Dar-
gebots an Strom aus erneuerbaren Energien sollte der
Strom - anstelle von Anlagenabregelungen - flexibel
genutzt werden, beispielsweise durch Umwandlung in
Wasserstoff, Warme (Sektorkopplung) oder Speiche-
rung. Bei einem geringen Angebot lassen sich zwei
Szenarien unterscheiden: kurzfristige Lastunterde-
ckungen, die durch Flexibilitdten und Batteriespei-
cher mit einer Ausspeisedauer von einer halben bis
vier Stunden Uberbriickt werden kdénnen, und lan-
gerfristige Lastunterdeckungen wéhrend sogenannter
Dunkelflauten. In diesen Fallen der Dunkelflaute sind
neben einer gezielten Nachfragesteuerung weitere
steuerbare und flexibel einsetzbare Erzeugungsein-
heiten erforderlich. In diesem Zusammenhang spielen
flexibel fahrbare Gaskraftwerke eine wichtige Rolle,
die langfristig mit klimaneutralem Wasserstoff betrie-
ben werden sollen. Diese sind nicht als Konkurrenz
zu erneuerbaren Energien zu verstehen, sondern als
erganzende Partner, die gemeinsam mit Speichern,
Sektorkopplung und anderen Flexibilitatsoptionen
das energiewirtschaftliche Dreieck ausbalancieren.

Erneuerbare Energien sind bezogen auf die Ge-
stehungskosten im Regelfall die kostenglinstigste
Art der Stromerzeugung und decken in Kombination
mit Speichern und anderen Flexibilitdtsoptionen den
Grof3teil des Jahres ab. Fiir langer andauernde Pha-
sen mit geringer EE-Stromerzeugung konnen flexible
Gaskraftwerke Strom erzeugen, um die Versorgungs-
sicherheit zu gewéhrleisten. Sie decken nur die Last,
die nicht durch erneuerbare Energien abgedeckt wird,
die sogenannte Residuallast. Da diese Anlagen nur
in wenigen Stunden des Jahres benétigt werden und
dann in der Regel am Strommarkt preissetzend sind,
kénnen sie ihre Einnahmen zur Deckung der Investi-
tionen kaum kalkulieren. Daher sind fir einen wirt-
schaftlichen Betrieb dieser »Residuallastkraftwerke«
zuséatzliche Marktmechanismen erforderlich. Ein Ka-
pazitdtsmarkt kann ein solcher Mechanismus sein.

Die Erzeugungskapazitat stellt einen wesentlichen

ist Vorsitzende der Hauptge-
schaftsfiihrung und Mitglied des
Prasidiums des Bundesverbands
der Energie- und Wasserwirt-
schaft BDEW.

Wert fiir Versorgungsunterbre-
chungen, der Deutschland im eu-
ropaischen Vergleich auf Platz drei
fuhrt. Auch die durchschnittlichen

Aspekt einer sicheren Stromversorgung dar, wobei
auch die Netzadaquanz, definiert als die Gewahrleis-
tung eines durchgangig sicheren Netzes, von entschei-
dender Bedeutung ist. Der Ausbau und die Moderni-
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sierung der Stromnetze miissen daher mit der weiter
zunehmenden Einspeisung von Strom aus erneuerba-
ren Energien, der Elektrifizierung des Verkehrs und
dem verstarkten Einsatz von Warmepumpen Schritt
halten. Um diesen Prozess zu beschleunigen, sind effi-
zientere Genehmigungsverfahren ebenso erforderlich
wie eine angemessene wirtschaftliche Rentabilitat fir
Netzbetreiber, etwa durch eine attraktive Eigenkapi-
talverzinsung. Gleichzeitig miissen MaRnahmen zur
Netzstabilitat verstarkt werden, um auf die Heraus-
forderungen einer zunehmend dargebotsabhangigen
Stromerzeugung (Sonne und Wind) zu reagieren. Ein
wesentlicher Aspekt ist in diesem Zusammenhang die
marktliche Beschaffung von Systemdienstleistungen,
wie Blindleistung und Momentanreserve, die fiir eine
zuverlassige Netzflihrung notwendig sind.

DAS MARKTDESIGN FUR EINE KLIMANEUTRALE
ENERGIEVERSORGUNG

Das Strommarktdesign fullt auf dem Prinzip, dass ein
funktionierender Wettbewerb mit freier Preisbildung
und der européische CO,-Zertifikatehandel die kosten-
effizientesten Technologien fur eine klimaneutrale
Energieversorgung hervorbringen. Gleichzeitig ist eine
Weiterentwicklung des Marktdesigns erforderlich, um
die Refinanzierung von erneuerbaren Energien, gesi-
cherten Kapazitdten fir die Residuallastabdeckung
und flexiblen Erzeugungsoptionen zu gewdhrleisten.
Die systemische Nutzbarmachung und Integration von
Flexibilitatsoptionen in das Marktmodell sind dabei
von entscheidender Bedeutung.

Da aktuell neben erneuerbaren Energien grund-
lastfahige Kohlekraftwerke eine tragende Rolle im
Stromsystem spielen, ist mit dem Kohleausstieg ge-
maf Kohleverstromungsbeendigungsgesetz (KVBG)
bis spatestens 2038 ein Ersatz, bspw. durch klima-
freundliche, flexible Wasserstoffkraftwerke, erfor-
derlich. Dabei wird es sich nicht um einen 1:1-Ersatz
handeln. Es sind aber neue, flexible und steuerbare
Stromerzeugungsanlagen notwendig, um die Versor-
gungssicherheit in Phasen niedriger Stromerzeugung
aus erneuerbaren Energien zu gewdhrleisten. Mit wei-
ter steigenden Anteilen von Strom aus erneuerbaren
Energien sinkt die Anzahl der Stunden, in denen diese
flexiblen Erzeugungsanlagen wirtschaftlich Strom pro-
duzieren konnen. Dies fiihrt wie beschrieben dazu,
dass ein zusatzliches Marktsegment - ein Kapazitats-
markt - erforderlich ist, um die Finanzierung dieser
Anlagen abzusichern.

Ein solcher Kapazitatsmarkt sollte allen Marktteil-
nehmern - von Stadtwerken liber regionale bis hin zu
Uberregionalen Energieversorgern - offenstehen und
durch wettbewerbliche Ausschreibungen organisiert
werden. Die konkrete Ausgestaltung dieser Ausschrei-
bungen ist entscheidend, um sicherzustellen, dass
der Kapazitatsmarkt in Kombination mit bestehen-
den Instrumenten wie der Kraftwerksstrategie (bzw.
dem geplanten Kraftwerkssicherheitsgesetz), dem
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Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG), Flexibilitats-
optionen und Investitionsrahmen fiir erneuerbare
Energien eine effektive Mischung an technischen L6-
sungen hervorbringt.

Eine differenzierte Abbildung der Marktsegmen-
te durch unterschiedliche Vertragslaufzeiten und
Preisobergrenzen in den Kapazitatsausschreibungen
kann dazu beitragen, die unterschiedlichen Finanzie-
rungshorizonte und Betriebscharakteristika verschie-
dener Technologien abzubilden. Dies erméglicht pass-
genaue Anreize fiir unterschiedliche Mafinahmen - vom
Neubau von Kraftwerken lber die Umriistung beste-
hender Anlagen bis hin zu KWK-Technologien, Flexi-
bilitatsoptionen und Speichersystemen. Neubauten
oder Modernisierungen bestehender Kraftwerke sind
genau wie innovative Flexibilitatsldsungen und Spei-
chertechnologien in der Lage, Versorgungssicherheit
zu gewahrleisten. Allerdings muss differenziert werden,
fiir welchen Bedarfsfall die jeweiligen Technologien am
besten geeignet sind. Wahrend steuerbare Kapazitaten
langere Dunkelflauten tberbriicken kdnnen, sind Flexi-
bilitaten und Speicher geeignet, kiirzere Versorgungs-
engpasse, z.B. wahrend der abendlichen Lastspitzen,
zu bedienen. Durch ein sorgfaltig ausgearbeitetes Pro-
duktdesign kdénnen diese unterschiedlichen Anforde-
rungen in zentralen Ausschreibungen zielgerecht ad-
ressiert werden, und Investitionen bzw. der Betrieb
von entsprechenden Technologien fiir den jeweiligen
Bedarfsfall europarechtskonform angereizt werden.

Der BDEW hat dieses Konzept als »Integrierten
Kapazitdtsmarkt« (IKM) im Herbst 2024 vorgestellt.

KOSTEN DER VERSORGUNGS- UND
SYSTEMSICHERHEIT

Die Kosten eines Kapazitatsmarkts missen verursa-
chergerecht tUber eine Umlage umverteilt werden.
Durch eine smarte Ausgestaltung des Umlagesystems
kann erreicht werden, dass die Umlage nur von denje-
nigen Verbrauchern zu bezahlen ist, die in den Knapp-
heitszeiten Strom aus dem Netz beziehen. Dies er-
zeugt einen zusdtzlichen impliziten Anreiz, die eigenen
Flexibilitatspotenziale in diesen Stunden selbstandig
zu heben, um die Residuallast und damit die eigene
Umlage zu reduzieren. Eine derart ausgestaltete, ver-
ursachungsgerechte Umlage kénnte dazu fiihren, dass
flexible Verbraucher von niedrigeren durchschnittli-
chen Stromkosten profitieren. Dies wirde nicht nur
die Planbarkeit fiir Investoren erhéhen, sondern auch
einen Anreiz zur flexiblen Nutzung von Strom setzen
und somit die Systemeffizienz steigern.

STARKUNG PRIVATER INVESTITIONEN IN
ERNEUERBARE ENERGIEN

Der bestehende Forderrahmen fiir erneuerbare Ener-
gien muss aufgrund neuer EU-Vorgaben iiberarbeitet

! https://www.bdew.de/media/documents/2024-09-06_BDEW-Stel-
lungnahme_Optionenpapier_clean_final.pdf.
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werden. Ziel der kiinftigen Gestaltung ist es, verstarkt
private Investitionen und einen marktgetriebenen Zu-
bau anzureizen. Staatliche Férdermechanismen fiir
erneuerbare Energien dirfen dabei nicht den dyna-
mischen Ausbau durch marktliche Mechanismen wie
Power Purchase Agreements (PPAs) beeintrachtigen.
Aus Sicht des BDEW sollte sich jeder neue EE-In-
vestitionsrahmen daran messen lassen, ob er mit
einem forderfreien Zubau durch PPAs vereinbar ist.
Hierbei sind die Auswirkungen auf Marktwerte, aber
auch die Wechselwirkungen und -mdoglichkeiten zwi-
schen geférdertem und marktgetriebenem Ausbau zu
beriicksichtigen. Aufwachsende PPA-Abschliisse soll-
ten zudem die Liquiditat am Terminmarkt nicht bein-
trachtigen. Langfristig konnte dies dazu fiihren, dass
sich die Industrie nicht mehr effizient gegen Preis-
schwankungen absichern kann, was insbesondere fiir
energieintensive Unternehmen problematisch wére.

EUROPAISCHE KOOPERATION ALS SCHLUSSEL
ZUR VERSORGUNGSSICHERHEIT

Das europadische Stromnetz stellt sowohl Herausfor-
derungen als auch Chancen dar. Wahrend einzelne
Staaten unterschiedliche Strategien zur Dekarboni-
sierung des Stromsystems verfolgen - beispielsweise
Deutschland mit dem Ausbau erneuerbarer Energien
und Frankreich mit einer starken Kernenergienutzung
- profitieren alle Beteiligten von der grenziiberschrei-

Meinert Matzen und Christoph Weissbart

tenden Integration der Strommarkte. So ermdglicht
es das europaische Verbundnetz, dass Deutschland
bei hoher Stromerzeugung aus erneuerbaren Ener-
gien glinstigen Strom exportiert, wahrend in Zeiten
geringer Erzeugung Strom aus Frankreich oder aus
anderen Nachbarldndern importiert werden kann,
wenn dieser ginstiger ist als die teuersten inlandi-
schen Erzeugungseinheiten.

Deutschland nimmt als zentrale Drehscheibe
im europaischen Stromsystem eine besondere Rolle
ein - insbesondere in Bezug auf die Versorgungssi-
cherheit und Netzstabilitat. Die gemeinsamen EU-KIi-
maziele fiihren dazu, dass alle Mitgliedstaaten vor
ahnlichen Herausforderungen stehen. Daher ist es
entscheidend, voneinander zu lernen und Synergie-
effekte gezielt zu nutzen. Dies zeigt sich auch in der
zunehmenden Einfliihrung zentral organisierter Ka-
pazitatsmarkte in Europa, wie in Belgien oder Polen.
Wahrend Frankreich urspriinglich auf ein dezentrales
Modell setzte, vollzieht das Land nun den Wechsel
zu einem zentralen Kapazitatsmechanismus. Ange-
sichts dieser Entwicklung sollte Deutschland nicht
nur die Erfahrungen seiner Nachbarstaaten genau
analysieren, sondern auch ein stabiles Marktumfeld
schaffen, das den Anforderungen der Energiewende
gerecht wird und langfristig Investitionssicherheit -
auch fur flexible und steuerbare Stromerzeugungs-
anlagen - gewahrleistet.

Die Attraktivitat von Batteriespeichern in einem von
erneuerbaren Energien gepragten Strommarkt

STROMMARKT IM ZEICHEN DES WANDELS

Der Anteil von erneuerbaren Energien (EE) an der
Nettostromerzeugung im deutschen Strommarkt hat
sich innerhalb der letzten 10 Jahre verdoppelt und
lag 2024 bei knapp 63% (Energy Charts 2025). Der
Grund hierfir liegt zuallererst in den ambitionierten
Klimazielen. Die Einigung im Rahmen der Klimakon-
ferenz in Paris von 2015 fiihrte fir Deutschland mit
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dem Klimaschutzgesetz zu ambitionierten Treibhaus-
gasminderungszielen.! Zusitzlich wurden sektorale
Ziele flr den deutschen Strommarkt abgeleitet, wel-
che durch ein Erzeugungsziel fiir erneuerbare Energien

I Auf nationaler Ebene wurde nachfolgend im Bundes-Klimaschutz-
gesetz verankert, dass die nationalen Treibhausgasemissionen bis
zum Jahr 2030 um mindestens 65 % im Vergleich zum Jahr 1990 ge-
mindert werden sollen, bis zum Jahr 2040 um mindestens 88 %. Zu-
dem soll bis zum Jahr 2045 die Nettotreibhausgasneutralitat erreicht
werden sowie bis 2050 negative Treibhausgasemissionen.



ZUR DISKUSSION GESTELLT

erganzt wurden. Als eine der zentralen MaRnahmen
zur Erreichung dieser Ziele wurde in der Novelle des
Erneuerbare-Energien-Gesetzes von 2023 festgelegt,

Abb. 1
Installierte Leistung Wind On- und Offshore und Photovoltaik

Wind On- und Offshore M Photovoltaik B Wind + Photovoltaik

dass der Anteil des aus erneuerbaren Energien erzeug- 0 Gigawatt
ten Stroms am Bruttostromverbrauch Deutschlands
bis zum Jahr 2030 auf mindestens 80 % gesteigert 150
werden soll, das Stromsystem somit weitestgehend
dekarbonisiert werden muss. Die Folge ist die Trans-
formation des deutschen Energiesystems von gut 100
planbaren, fossilen Erzeugungstechnologien hin zu

50

fluktuierender EE-Erzeugungsleistung. Folglich stieg
die installierte Leistung von Wind On- und Offshore
sowie Photovoltaik (PV) seit dem Jahr 2010 bis Ende 0
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vorlaufig
in diesem Zeitraum annahernd vervierfacht (AGEE-  Quelle: AGEE-Stat (2025); AGEE-Stat (2024).
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Stat 2024, 2025). Dabei wurde in den vergangenen
beiden Jahren insbesondere die PV-Leistung ausge-
baut, die installierte Leistung wuchs 2023 und 2024
um 15,1 GW bzw. 17,0 GW an und erfuhr somit einen
deutlich starkeren Zubau als in den vorangegangenen
Jahren (vgl. Abb. 1).

Der Ausbau der erneuerbaren Energien wurde
von dem begonnenen Ausstieg aus der Kohleverstro-
mung bis zum Jahr 2038 flankiert, da ein Erreichen
der Treibhausgasminderungsziele nur mit einem deut-
lichen Ruckgang der Emissionen aus dem Kraftwerks-
sektor moglich ist. Zugleich wurde der Ausstieg aus
der Kernenergie vollzogen, weshalb der Zuwachs an
erneuerbaren Energien mit einem Riickgang regelba-
rer konventioneller Kraftwerksleistung einherging. Flr
die kommenden Jahre ist davon auszugehen, dass
weitere Kohleerzeugungsleistung aufgrund erwartbar
steigender Preise fiir Emissionszertifikate im euro-
paischen Emissionshandel (EU ETS) marktgetrieben
stillgelegt werden.

Die Integration der fluktuierenden erneuerba-
ren Energien stellt das Stromsystem dabei bereits
heute vor Herausforderungen, die an den Handels-
markten flr Strom sichtbar werden. Insbesondere
in Stunden mit hoher PV-Einspeisung kommt es im-
mer wieder zu einem temporaren Uberangebot. In
der Day-Ahead-Stundenauktion (s. nachfolgender Ab-
schnitt) findet dies Ausdruck durch das Auftreten ne-
gativer Strompreise; so war im Mai 2024 fiir die Stunde
14:00-15:00 Uhr in 45% der Falle ein negativer Preis
zu verzeichnen. Betrachtet man die gleiche Stunde
an den Juni-Wochenenden des vergangenen Jahres,
lag der Wert in 90 % der Falle im negativen Bereich.

Ein zweiter Effekt des Zubaus von fluktuierenden
erneuerbaren Energien ist der Anstieg der Han-
delsvolumen auf dem kontinuierlichen Intra-
day-Markt. Die prognostizierte Einspeisung
aus EE-Anlagen verandert sich fortlaufend
aufgrund von kontinuierlich aktualisierten
Prognosemodellen bis kurz vor der tatsach-
lichen Einspeisung. Folglich passen Direktver-
markter dieser Anlagen die auf den Handels-
markten vermarktete Energiemenge immer
wieder an, um Abweichungen zur tatsachli-

chen Produktion zu minimieren.? Die Einspeisepro-
gnoseabweichungen in Kombination mit der steigen-
den Stromproduktion aus erneuerbaren Energien ist
daher ein Grund fiir den Anstieg der Handelsvolumen
auf dem kontinuierlichen Intraday-Markt. Diese stie-
gen seit 2020 um knapp 66 % an und erreichten im
vergangenen Jahr allein in Deutschland ein gehan-
deltes Volumen von etwa 90 TWh (EPEX SPOT 2025a).

Hierdurch wird bereits heute deutlich, dass die
Dekarbonisierung des Stromsystems einhergehen
muss mit einer Flexibilisierung auf der Angebots-
wie auch der Nachfrageseite. Diese Flexibilisierung
muss dabei neben der Einfiihrung von dynamischen
Stromtarifen, zeitvariablen Netzentgelten und dem
Neubau von steuerbarer Kraftwerksleistung auch
durch Batteriespeicher erreicht werden. Die aus der
EE-Einspeisung resultierenden Preisausschlage ma-
chen dabei nicht nur die Herausforderung fiir die be-
stehende Kraftwerks- und Netzinfrastruktur transpa-
rent, auf die der Gesetzgeber durch Anderungen von
Vorgaben reagieren muss.? Sie sind zugleich ein Anreiz
fur die Investition der Energiebranche in den Ausbau
von Batteriespeichern und liefern das Signal, dass fiir
die erfolgreiche Transformation des Energiesystems
die zeitliche Angleichung der Erzeugung aus erneu-
erbaren Energien und der Nachfrage essenziell sein

2 Direktvermarkter von EE-Anlagen versuchen stets die Abweichun-
gen im Bilanzkreis und die in der Regel damit einhergehenden Kos-
ten zu minimieren. Zudem bestehen gesetzliche Verpflichtungen fiir
Bilanzkreisinhaber, die Abweichungen zwischen Ist und Prognose
moglichst gering zu halten.

3 Ein Beispiel hierfiir ist die Verabschiedung des Gesetzes zur Ande-
rung des Energiewirtschaftsrechts zur Vermeidung temporarer Er-
zeugungsiiberschiisse Ende Januar dieses Jahres (Bundesgesetz-
blatt 2025).
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Abb. 2

Durchschnittlicher Wert von Tagesstunden im Mai
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wird. Die Bereitstellung dieser Flexibilitat wird daher
eine wesentliche Voraussetzung dafiir sein, dass der
weitere Zubau an erneuerbaren Energien zusatzliche
Emissionsvermeidung zur Folge haben wird.

Der Markt reagiert auf dieses Signal: Im Oktober
2024 lagen bei den vier Ubertragungsnetzbetreibern
in Deutschland Netzanschlussanfragen in Hohe von
161 GW fiir Batteriespeicher ab einem Megawatt Leis-
tung vor, zum Jahresende 2024 erhéhten sich die An-
fragen auf 226 GW aus 650 Batteriespeicherprojekten.
Aktuell liegt die installierte Leistung in dieser Katego-
rie bei knapp 2 GW (Marktstammdatenregister 2025).
Zwar ist absehbar, dass nur ein Teil dieser Projekte
realisiert werden wird, zumal Projektierer teils fiir
ein Speichervorhaben mehrere Netzanschlussanfra-
gen stellen. Es ist aber ein Zeichen dafiir, dass in den
nachsten Jahren mit einem nennenswerten Ausbau
der Speicherkapazitdten zu rechnen ist. Dementspre-
chend gehen die Ubertragungsnetzbetreiber im Zuge
des aktuellen Prozesses fiir den Netzentwicklungsplan
fur die Jahre 2037 und 2045 von einer Kapazitdt von
mindestens 18 GW im Jahr 2037 aus (Ubertragungs-
netzbereiber 2024).

KURZFRISTIGE STROMMARKTE ALS ZENTRALES
ELEMENT DES STROMHANDELS

Die Umsetzung jeglicher Geschaftskonzepte im Strom-
handel hangt unmittelbar mit den zur Verfliigung
stehenden Handelsmarkten zusammen. Um in der
Bewirtschaftung von Kraftwerken und Batteriespei-
chern Erlése zu maximieren, stehen dem Stromhan-
del verschiedenste Handelsmarkte zur Verfligung.
Die kurzfristigen Strommarkte stellen das Herzstilick
des Stromhandels dar, an denen am Vortag und bis
kurz vor der eigentlichen Erzeugung eines Kraftwerks,
nachfolgend als Lieferung bezeichnet, gehandelt wird.

Die drei zentralen Komponenten des deutschen
kurzfristigen Strommarkts sind die Day-Ahead-Stun-
denauktion (DA-Auktion), die Viertelstunden Intra-
day-Auktionen (ID-Auktionen) sowie der kontinuierli-
che Intraday-Markt (ID-Markt). Die DA-Auktion findet
um 12:00 Uhr mittags am Tag vor Lieferung statt und
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stellt das zentrale Element zum Ausgleich von Ange-
bot und Nachfrage dar. Die Marktraumung findet im
Zuge einer Auktion statt, welche fir alle 24 Stunden
des Folgetags einen Marktraumungspreis unter Be-
riicksichtigung der Gebote der Angebots- und Nach-
frageseite mit dem Ziel der Wohlfahrtsmaximierung
ermittelt.* Somit folgt die Preisbildung dem fiir den
Strommarkt bekannten Merit-Order-Prinzip. Am Nach-
mittag um 15:00 Uhr steht mit der ID-Auktion eine
weitere Moglichkeit zum Handel von Erzeugungs- und
Nachfragemengen fiir den Folgetag zur Verfiigung.
Analog zur DA-Auktion wird eine Auktion fir alle 96
Viertelstunden mit Lieferung am Folgetag durchge-
fihrt.> Zum gleichen Zeitpunkt eréffnet der kontinu-
ierliche ID-Markt, welcher im Gegensatz zur Spot- und
ID-Auktion nicht auf eine einmalige Auktion zuriick-
greift, sondern eine kontinuierliche Marktraumung auf
Basis von sich verandernden Geboten der Nachfrage-
und Angebotsseite bietet. Dieser ID-Markt erstreckt
sich fur jede Viertelstunde eines Tages bis fiinf Minu-
ten vor Anbruch der entsprechenden Viertelstunde.
So endet beispielsweise der ID-Handel von Angebots-
und Nachfragemengen fir die Viertelstunde 12:00-
12:15 Uhr um 11:55 Uhr.

Die drei kurzfristigen deutschen Strommarkte die-
nen als zentrale Komponente zum Handel von An-
gebots- und Nachfragemengen. Dabei werden diese
Markte von den Regelleistungsmarkten zeitlich flan-
kiert, auf welchen unterschiedliche Dienstleistungen
zur Stabilisierung der Netzfrequenz des Stromnetzes
(Regelenergie) gehandelt werden. Der deutsche Strom-
markt kennt mit der Primarregelleistung (PRL), Sekun-
darregelleistung (SRL) und Minutenreserveleistung
(MRL) drei verschiedene Arten der Regelenergie.® Im
Einklang mit den kurzfristigen Strommarkten nehmen
Kraftwerke am Morgen des Vortags der Lieferung an
einer Auktion teil, um Regelarbeit und -leistung in PRL
bzw. Regelleistung fiir die SRL und MRL anzubieten.

ERLOSPOTENZIAL VON BATTERIESPEICHERN
AUFGRUND VON PREISDIFFERENZEN

Ein Beispiel fiir den Preisverlauf aller 24 Stunden ei-
nes Tages als Ergebnis der DA-Auktion findet sich in
Abbildung 2. Die dunkelblaue Linie zeigt den durch-
schnittlichen Wert der einzelnen Tagesstunden im Mai
2024 im Vergleich zum gesamten Durchschnittspreis
aller Stunden des Monats (auch Monatsbase genannt).
Dabei zeigt sich der typische Preisverlauf fiir Som-
mermonate in der jlingeren Vergangenheit. Das im
Zeitverlauf abnehmende Preisniveau zur Mitte des Ta-

4 Im Lauf des Jahres 2025 wird auch die Day-Ahead-Stundenaukti-
on im Rahmen der weiteren Harmonisierung der europaischen
Strommarkte auf Viertelstundenprodukte umgestellt. Der aktuelle
Umstellungstermin ist der 11. Juni 2025 (EPEX SPOT 2024a).

5 Esgilt zu beachten, dass es seit dem 13. Juni 2024 zwei weitere
ID-Auktionen um 22 Uhr des Vortags und 10 Uhr des Liefertags gibt
(EPEX SPOT 2024b).

¢ Die drei Regelenergiearten unterscheiden sich vorwiegend an-
hand der maximalen Vorlaufzeit bis ein Kraftwerk bzw. Batteriespei-
cher zur Verfligung stehen muss und dem Marktdesign zur Vergilitung
der Vorhaltung und moglichen Erzeugung des Kraftwerks.



ges ist auf den starken Zubau von PV-Anlagen in den
letzten beiden Jahrzehnten zurlickzufiihren, welche
zu Zeiten von hoher Sonneneinstrahlung mit Grenz-
kosten nahe null an der DA-Auktion teilnehmen. An
den Randstunden eines Tages im Mai herrscht hinge-
gen ein gegensatzliches Preisgeflige. Oftmals muss
fur nur einen vergleichsweisen kurzen Zeitabschnitt
die hohe Nachfrage der Morgen- und Abendstunden
durch konventionelle Erzeugung gedeckt werden, ehe
ab den Morgenstunden giinstige PV-Einspeisung die
Nachfrage weitestgehend deckt (vice versa wahrend
den Abendstunden). Der nur kurze Einsatz von kon-
ventioneller Kraftwerksleistung hat erhéhte Einsatz-
kosten zur Folge und bedingt hohere Strompreise in
den jeweiligen Stunden.

Der Vergleich mit dem entsprechenden Preisver-
lauf fur die Jahre 2010, 2015 und 2021 in Abbildung
2 zeigt die Verdnderung der Werthaltigkeit einzelner
Tagesstunden im Laufe der letzten 15 Jahre. Im Mai
2010 zeigten noch die Mittagsstunden das hochste
Preisniveau des Tages. Zu dieser Tageszeit herrscht ty-
pischerweise eine hohe Stromnachfrage und fiihrte in
Kombination mit niedriger Erzeugung aus PV-Anlagen
zu einem hohen Preisniveau. In Anlehnung daran ist
das niedrige Preisniveau in den Randstunden auf das
wiederum geringe Nachfrageniveau in diesen Stunden
zurlickzuflihren. Mit zunehmendem Zubau von PV-An-
lagen (vgl. Abb. 1) zeigte der tagliche Preisverlauf ei-
nen betrachtlichen Wertverlust der Mittagsstunden
und eine Aufwertung der Morgen- und Abendstunden.

Neben dem veranderten Preisverlauf zeigt der
Blick auf die Kurve fiir das Jahr 2024 in Abbildung 2
ebenso das betrachtliche Potenzial fiir den Einsatz
von Batteriespeichern. So hétte die beispielhafte Be-
wirtschaftung eines Batteriespeichers unter perfekter
Vorausschau mit Einspeicherung in den Tagesstun-
den 14 oder 15 (Wert von ca. 25% des Tagesdurch-
schnitts) und Ausspeicherung in der Stunde 21 (190 %)
eine Wertsteigerung von liber 700 % zur Folge. Der
Vergleich mit den Kurven fiir die Jahre 2010, 2015 und
2021 zeigt den ansteigenden Wert der Flexibilitat von
Batteriespeichern. Die Monetarisierung dieser Preis-
unterschiede zwischen einzelnen Stunden wird als
Arbitragehandel verstanden. Somit lasst sich aus die-
ser Marktkonstellation direkt ein hohes Umsatzpoten-
zial im Sinne eines Geschaftsmodells ableiten. Dieses
betrachtliche Potenzial spiegelt sich nicht zuletzt in
eingangs dargelegter hoher Anzahl an Batteriespei-
cherprojekten wider.

ARBITRAGEHANDEL VON BATTERIESPEICHERN
ENTLANG DER KURZFRISTIGEN STROMMARKTE

Die Umsetzung dieses Geschaftsmodells findet unmit-
telbar an den kurzfristigen Strommarkten statt. Dabei
ist von einer Vielzahl an existierenden Ansatzen zur
Bewirtschaftung eines Batteriespeichers auszugehen.
Aus Sicht des systemdienlichen Verhaltens eines Spei-
chers sollte der Arbitragehandel zu jedem gegebenen

Abb. 3
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Cross-Market-Optimierung fiir Batteriespeicher in Deutschland
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Zeitpunkt den zukinftigen, optimalen Fahrplan eines
Batteriespeichers identifizieren und in Form von Han-
delsgeschaften am entsprechenden Handelsmarkt
umsetzen. Dabei wird als Fahrplan die zeitliche Ab-
folge von Ein- und Ausspeicherungen des Speichers
verstanden. Ein optimaler Fahrplan stellt sicher, dass
der héchstmogliche »innere Wert« eines Speichers
erreicht wird, welcher den erwirtschafteten Gewinn,
aus dem mit aktuellen Preisen bewerteten Fahrplan,
darstellt. Zudem erfolgt die Bewirtschaftung eines
Batteriespeichers unter Berlicksichtigung von zahl-
reichen technischen und marktlichen Gegebenheiten.

Die vollumfangliche Optimierung eines Batterie-
speichers an den Handelsmarkten beinhaltet jedoch
nicht nur den Arbitragehandel in der DA-Auktion,
ID-Auktion und im kontinuierlichen ID-Handel. Viel-
mehr fugt die Aufteilung der Leistung eines Speichers
zwischen den Regelleistungsmarkten und dem Arbi-
tragehandel eine weitere Dimension in der Vermark-
tung eines Speichers hinzu und wird Cross-Market-Op-
timierung genannt. So erfordert die kontinuierliche
Anpassung des optimalen Fahrplans eine Vielzahl von
Entscheidungen entlang der engen Verzahnung aller
kurzfristigen Strommarkte (vgl. Abb. 3).

Die vorgelagerte und erste Entscheidung dieser
Vermarktungskette fiir einen gegebenen Tag in der
Bewirtschaftung eines Batteriespeichers findet mor-
gens am Vortag der Lieferung eines Fahrplans statt.
Hier gilt es, die vollstdndige oder teilweise Aufteilung
des Speichers zwischen Regelleistungsmarkten und
Arbitragehandel vorzunehmen. Dabei ist die Erlos-
erwartung in den einzelnen Méarkten der Haupttreiber
fur diese Allokation.

Im Zuge der zweiten Vermarktungsentscheidung
wird bis 12 Uhr mittags am Vortag ein initialer Fahr-
plan auf Basis von Preisprognosen fiir die DA-Auktion
festgelegt, mit welchem der Speicher an dieser Auk-
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tion teilnimmt. Diesem Schritt folgt mit der Anpassung
des Fahrplans aus der DA-Auktion fiir die ID-Auktion
auf Viertelstundenbasis unter Beriicksichtigung der
aktualisierten Preiserwartung die dritte Vermark-
tungsstufe. Aufbauend auf diesem angepassten Fahr-
plan aus der ID-Auktion beginnt als vierte Vermark-
tungsentscheidung die Bewirtschaftung des Speichers
im kontinuierlichen ID-Markt. In diesem Markt findet
eine kontinuierliche Anpassung des Fahrplans auf Ba-
sis der sich verdandernden Preise statt und endet fiir
jede Viertelstunde spatestens fiinf Minuten vor der
tatsachlichen Ein- oder Ausspeicherung.

Weiteres Optimierungspotenzial besteht in der
Cross-Market-Optimierung mit einer Vermarktungsent-
scheidung zwischen ID-Markt und Regelarbeitsmarkt,
welches hier jedoch im Sinne der Ubersichtlichkeit
nicht weiter diskutiert wird.

HERAUSFORDERUNGEN BEI DER BEWERTUNG
DES GESCHAFTSMODELLS

In den vorherigen Absatzen wurde dargelegt, dass sich
aus den aktuellen Preisdifferenzen zwischen einzel-
nen Stunden bzw. Viertelstunden ein betrdchtliches
Umsatzpotenzial von Batteriespeichern am deutschen
Strommarkt erschlief3t. Dabei besteht mit der Bewirt-
schaftung eines Batteriespeichers im Arbitragehandel
und in den Regelleistungsmarkten eine Handelsstra-
tegie, um dieses Potenzial zu realisieren. Die Reform
der Netzentgelte im Jahr 2023 und die damit verbun-
dene Netzentgeltbefreiung fiir Batteriespeicher so-
wie die Innovationsausschreibungen fiir kombinierte
Projekte aus Batteriespeichern und EE-Anlagen haben
das Marktumfeld flir Batteriespeicher zuséatzlich po-
sitiv verandert.

Nichtsdestotrotz bestehen verschiedene Heraus-
forderungen im Zuge der Bewertung des Geschafts-
modells flir einen Batteriespeicher. Zunéchst gilt es zu
betonen, dass die zuvor dargelegten Preisdifferenzen
eine Momentaufnahme darstellen und somit lediglich
als Bewertungsgrundlage fir die kurze und mittlere
Frist dienen kénnen. Die Entwicklung des langfris-
tigen Erlospotenzials unterliegt verschiedenen Trei-
bern. Dabei ist der zukilinftige Zubau von Batterie-
speichern selbst einer der wichtigsten Faktoren. So
wirde ein starker Zubau in den nédchsten Jahren zu
einem Kannibalisierungseffekt flihren, wobei sich die
Volatilitat an den kurzfristigen Strommarkten wieder
reduzieren und folglich in geringere Erldse fiir Batte-
riespeicher miinden wiirde. Der zukiinftige Zubau von
Wind- und PV-Anlagen birgt eine dhnliche Unsicherheit
fur die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern. Wer-
den die ambitionierten deutschen Ausbauziele nicht
erreicht, besteht Zweifel an der Nachhaltigkeit des
Geschaftsmodells der groRen Anzahl von geplanten
Batteriespeicherprojekten. Eine weitere Herausforde-
rung ist die Abschatzung der Erlése, welche tatsach-
lich beim Betreiber eines Batteriespeichers verblei-
ben. Wird die Vermarktung des Speichers an einen
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Dienstleister vergeben, muss dessen Entgelt fir die
Vermarktungsdienstleistung eingepreist werden. Da-
bei bestehen derzeit unterschiedlichste Ansadtze, um
die erwirtschafteten Erlése zwischen Betreiber und
Vermarkter aufzuteilen. Diese reichen von anteiligen
oder fixen Vermarktungsentgelten bis hin zu garan-
tierten Ober- oder Untergrenzen fiir den Betreiber,
wobei die geeignete Ausgestaltung von dessen Risi-
koaversion abhangt.

Trotz dieser bestehenden Unsicherheiten kann
derzeit, wie oben anhand der Netzanschlussanfragen
dargelegt, von einem marktlich getriebenen Ausbau
von Batteriespeicherleistung ausgegangen werden.
Das von den Strommarkten ausgehende Preissignal im
Zusammenspiel mit der Erwartung, dass eine weitere
Flexibilisierung des Stromsystems notwendig sein und
zukiinftig entsprechend bewertet wird, reicht nach
heutigem Stand hierfiir aus. Dies steht im Gegensatz
zu weiten Teilen der Transformation des Energiesys-
tems, die stark auf Fordermechanismen und, zumin-
dest bisher, weniger auf marktlich basierten Investi-
tionsentscheidungen beruht.
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Investitionsverhalten im europdischen Strommarkt -

Hindernis oder Chance?

Derzeit wird viel Gber notwendige oder fehlende In-
vestitionen im Strommarkt diskutiert. Zu wenig er-
neuerbare Energien, zu wenig Wasserstoff, kein CCS
(Carbon Capture and Storage), zu wenig Batterien und
natirlich zu wenig konventionelle Gaskraftwerkska-
pazitdten. Diese sollten moglichst wasserstofftauglich
sein, also nicht nur Erdgas, sondern auch Wasserstoff
verbrennen konnen. Wir sehen auch keine Investitio-
nen in die Kernenergie, zumindest nicht von privat-
wirtschaftlichen Akteuren. Hier stellt sich zundchst
die Frage, ob es liberhaupt stimmt, dass so viel fehlt.
Tatsache ist, dass massive Subventionen in alle diese
Richtungen geflossen sind, flieflen oder noch flielen
werden. Dahinter muss doch eine Vision des zukdnf-
tigen Strommix stehen. Oder nicht?

WIE SOLLTE DER EUROPAISCHE STROMMIX
AUSSEHEN?

Mit der Frage des europdische Strommix beschaf-
tigt sich dieser Artikel. Abbildung 1 zeigt den Kapa-
zitatsmix und den Erzeugungsmix von 2022 jahrlich
bis 2030 und dann fiinfjahrlich bis 2050. Die Werte
wurden mit dem EUREGEN-Modell berechnet, das
die Systemkosten aus Unternehmenssicht minimiert
- unter Beriicksichtigung einer privaten Diskontrate,
die sich aus Zinssatzen, erwarteten Eigenkapitalren-
diten, Eigenkapitalanteilen und Unternehmensteuern
errechnet (vgl. Box »Das EUREGEN-Modell«).

Die Abbildung gibt einen guten Uberblick, wie
sich die Hohe und die Zusammensetzung der euro-
paischen Stromerzeugung verdndern muss, um den
Anstieg der Stromnachfrage in Europa von 3000 auf
4180 TWh im Jahr 2050 zu decken und die europa-
ischen Klimaziele - CO,-Neutralitat im Jahr 2050 -
moglichst kostengtinstig zu erreichen. CO,-Neutralitét
bedeutet hier, dass die Stromerzeugung im Jahr 2050
negative CO,-Emissionen von 305 Megatonnen (Mt) lie-
fert. Der CO,-Preis betragt dann 228 Euro/t (heute ca.
65 Euro/t). Dieser Strommix und die damit verbunde-
nen Strompreise kdnnen praktisch ohne Subventionen
erreicht werden. Die einzigen Subventionen, die
implizit gezahlt werden, sind die Subventio-
nen fiir im Bau oder in Planung befindliche
Kernkraftwerke (vor allem in Polen und
Frankreich) sowie das franzosische Festhal-
ten an der Kernenergie, so dass immer min-
destens 70 % des franzésischen Strombedarfs

3 Dr. Mathias Mier

DAS EUREGEN-MODELL

Die verwendete Version des EUREGEN-Modells
minimiert die Systemkosten des europdischen
Stromsystems (28 Lander: EU 27 ohne Inselstaa-
ten Malta und Zypern, mit Norwegen, Schweiz und
Vereinigtem Konigreich). Das Modell entscheidet
Investitionen, AulRerbetriebnahme von Kapazitaten
und Einsatz etlicher Erzeugungs-, Speicher- und
Ubertragungstechnologien. Die Lander untereinan-
der sind durch Ubertragungsnetzleitungen verbun-
den, welche Stromhandel zulassen. Bis 2030 wird
jahrlich optimiert, damit der europaische Emis-
sionshandel (EU ETS) mit der Marktstabilitatsre-
serve (MSR) detailliert abgebildet werden kann,
danach in Finfjahresschritten bis 2050. 2022 und
2023 dienen als gemeinsame Kalibrierungsjahre.
Details zu der verwendeten Version kénnen Mier
(2024) entnommen werden.

MARKT ODER STAAT?

Der Staat scheint jedoch der Wettbewerbsfahigkeit
von Wind- und Solarstrom nicht zu trauen und sub-
ventioniert stattdessen massiv. Auch fiir Speicher,
Wasserstoff und CCS gibt es (in Zukunft) Subventi-
onen. Subventionen sind nicht per se schlecht, um
eine Technologie zur Marktreife zu bringen. Aller-
dings haben die Erfahrungen (z.B. in Deutschland)
mit Wind- und Solarstrom eher gezeigt, dass diese
einen Teufelskreis in Gang gesetzt haben, in dem die
Subventionen nicht mehr aufhéren, auch wenn die
Differenz zwischen den Subventionen fiir Wind- und
Solarstrom und dem Strompreis nicht mehr allzu grof3
ist. Die Gefahr von Subventionen ist immer, dass an
der Realitdt vorbei subventioniert wird. Beispielsweise
wird derzeit massiv auf den Ausbau der Photovoltaik
gesetzt, obwohl diese nach Abbildung 1 jetzt noch gar
nicht bendtigt wird, sondern erst verstarkt ab 2035,

«

-5
‘&\ Till Fladung

ist Doktorand am ifo Zentrum fiir
Energie, Klima und Ressourcen.

durch Kernenergie gedeckt werden. Erneuer-
bare Energien, Batterien und auch Wasserstoff
sind dagegen ohne Subventionen am Markt
konkurrenzfahig.

ist wissenschaftlicher Mitarbei-
ter am ifo Zentrum fiir Energie,
Klima und Ressourcen.

ifo Schnelldienst 3/2025 78.Jahrgang 13.Marz 2025 31


https://www.ifo.de/mier-m
https://www.ifo.de/fladung-t

32

ZUR DISKUSSION GESTELLT

wenn auch Batterien einen relevanten Marktanteil
haben. Im Gegenzug musste deutlich mehr in Wind
investiert werden. Dies ist jedoch aufgrund des ge-
sellschaftlichen Widerstands gegen Windkraftanlagen
fast tiberall in Europa schwierig. Es gibt aber auch an-
dere Griinde fiir Subventionen. Subventionen nehmen
nicht nur zu Beginn der Entwicklung einer Technolo-
gie zur Marktreife, sondern auch in spateren Phasen
das Risiko von den privatwirtschaftlichen Akteuren.
Weniger Risiko bedeutet niedrigere Renditeerwartun-
gen der Akteure, niedrigere Zinssatze der Banken und
insgesamt niedrigere Kapitalkosten, womit wir beim
Investitionsverhalten der relevanten Akteure waren.

VERSTEHEN WIR DAS INVESTITIONSVERHALTEN
RELEVANTER AKTEURE?

Das Investitionsverhalten der relevanten Akteure
der Energiewende wurde noch nicht vollstandig ver-
standen. Es fehlt ein ganzheitlicher Blick auf die un-
terschiedlichen Akteure und die Auswirkungen ihrer
Unterschiede auf Investitionsentscheidungen, Kapi-
talkosten und schlieRlich Strom- und CO,-Preise. In
Deutschland gibt es unzahlige kleine Stadtwerke, die
meist lokale Verteilnetze betreiben und noch wei-

Abb. 1
Europdischer Strommix von 2022 bis 20502

tere Teile der Daseinsvorsorge erfillen (Mill, Was-
ser, Abwasser, Schwimmbdader). Daneben gibt es die
vier (flinf) groBen Energieerzeuger RWE, Vattenfall,
Eon und EnBW (EWE) sowie unzahlige kleine Erzeu-
ger wie private Hausbesitzer mit Photovoltaikanlage
auf dem Dach, Energiegenossenschaften sowie Quar-
tiere und Unternehmen mit Eigenerzeugungsanlagen.
Darauf kommen vier Ubertragungsnetzbetreiber in
Deutschland. Auch energiefremde Firmen wie BASF
SE, die einen Windpark in der Nordsee gebaut hat,
treten als grofie Investoren auf. Jeder einzelne Ak-
teur hat andere Finanzierungskonditionen und Rendi-
teerwartungen, andere Ausstattung mit Eigenkapital
und Kreditobergrenzen sowie einen anderen Investiti-
onshorizont. Regulierungstechnisch sind nicht nur die
Bundesrepublik Deutschland, sondern auch Lander
und Kommunen sowie europdische Institutionen re-
levant, weil der europdische Strommarkt hochgradig
integriert ist. Ein grofRes Forschungsprojekt der TU
Miinchen und des ifo Instituts (HAKE - Heterogene
Akteure: Wie unterschiedliches Investitionsverhalten
die Energiewende beeinflusst) widmet sich genau die-
sen Fragestellungen. Ein zentraler Punkt ist, inwieweit
sich die Akteure in ihren Finanzierungsbedingungen
unterscheiden und ob private Unternehmen héhere
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a Installierte Kapazitaten und Stromerzeugung sind technologiespezifisch in gestapelten Balken auf den jeweils linken Achsen aufgetragen. Die anderen Faktoren sind in
Symbolen auf den rechten Achsen aufgetragen. Jahre von 2022 bis 2030 sind jahrlich dargestellt und danach alle fiinf Jahre. Gespeicherter Strom umfasst Speichermengen
in Pumpspeichern, Wasserreservoiren und in Batterien. Strom fiir Wasserstoff ist derjenige Strom, der benutzt wird, um Wasserstoff innerhalb Europas zu erzeugen. Die
Wasserstoffnachfrage ist 1 247 TWh im Jahr 2050. 339 TWh davon werden importiert, der Rest wird innerhalb Europas erzeugt. Exporte ist die Gesamtsumme des im
Marktgebiet (EU 27 ohne Malta und Zypern, mit Norwegen, Schweiz und dem Vereinigten Kénigreich) international gehandelten Stroms. CO,-Emissionen umfassen eben-
falls das gesamte Marktgebiet, der CO,-Preis ist allerdings derjenige aus dem EU ETS und gilt nicht fiir das Vereinigte Kénigreich. Die Werte wurden mit dem EUREGEN-
Strommarktmodell berechnet. Dabei wurden 15 repréasentative Tage unterschiedlich gewichtet, um méglichst prézise fluktuierende Erzeugung und wechselnde Nachfrage
iiber den Tag als auch saisonal abzubilden.

Abkiirzungen: CCS (Carbon Capture and Storage), DT (Dampfturbine), GT (Gasturbine), GuD (Gas- und Dampfturbine).

Quelle: Berechnungen des ifo Instituts. © ifo Institut

ifo Schnelldienst 3/2025 78.Jahrgang 13.Marz 2025



Kapitalkosten, Eigenkapitalknappheit oder Kreditober-
grenzen haben. Es gibt fundamentale Unterschiede in
den Kapitalkosten von privaten und &ffentlichen Un-
ternehmen. Die Kapitalkosten beider Typen sind vom
Verhaltnis von Fremd- zu Eigenkapital abhdngig. Die
Korrelation ist bei privaten Unternehmen schwacher
als bei 6ffentlichen. Erste Analysen zeigen eindeutig:
Bei geringer Fremdkapitalnutzung haben 6ffentliche
Unternehmen geringere Kapitalkosten, wahrend bei
hoherer Fremdkapitalnutzung private Unternehmen
glinstiger werden. Vor dem Hintergrund, dass Europa
stark von unterschiedlichen Marktteilnehmern gepragt
ist, hat dies enorme Auswirkungen auf die Kosten der
Energiewende. Es ist offensichtlich, dass massive In-
vestitionen notwendig sind, um die Energiewende in
Europa bis 2050 hin zu CO,-Neutralitat zu schaffen.
Diese miissen von den bereits am Markt etablierten
Unternehmen aufgebracht werden. Und das Kapital
muss irgendwoher kommen, entweder in Form von
Eigen- oder Fremdkapital. Interessanterweise kdn-
nen sich 6ffentliche Unternehmen besser Eigenka-

Tab.1

ZUR DISKUSSION GESTELLT

pital beschaffen, solange der staatliche Eigentimer
solvent ist.

WIRD DAS INVESTITIONSVERHALTEN SINNVOLL
ABGEBILDET?

Politische Entscheidungstrager und Unternehmen set-
zen auf Prognosen, wie in Abbildung 1 dargestellt, um
PolitikmaRnamen zu analysieren, zu @ndern und In-
vestitionsentscheidungen in bestimmte Technologien
zu treffen. Daflir nutzen sie Strommarktmodelle (mit
und ohne Sektorenkopplung). Das Investitionsverhal-
ten wird dabei entweder durch jahrliche Zahlungen
in Form von Annuitdten abgebildet oder es wird an-
genommen, dass alle Investitionskosten in einer Pe-
riode anfallen. Wenn eine Investition noch aufRerhalb
des Betrachtungszeitraums (z.B. nach 2050) nutzbar
ist, wird mit Endeffekten gearbeitet. D.h., nur ein Teil
der tatsachlichen Investitionskosten wird einbezogen,
weil auch ein Teil der méglichen Profite auRerhalb
des betrachteten Zeitraums liegt. Tabelle 1 gibt einen

Ubersicht iiber existierende Investitionskostenspezifikationen aus einer Auswahl

von Strommarkt- und Energiesystemmodellen

In einer Periode Jéhrliche Investitionskosten
. 9]
o ©
£ £
s e _
5 2 s 399
S o = < <
° x ° L=
B > < >
Y 3 £ 25
(7] = [J] © =
£ &5 3 . & |E 2 53
[ =] o i = = N < 2=
&= S < k= © < © = S ©
9] *] re] S = o »n c L e
2 ] 2 E s |2 g % £ 5
Modell (Quelle) S a < < < a N i o<
Balmorel (Grohnheit und Larsen 2001) X X X
Calliope (Pfenninger und Keirstead 2015) x! x? x?
Dieter (Zerrahn und Schill 2015) X X X
DIMENSION (Richter 2011) X X X
dynELMOD (Gerbaulet und Lorenz 2017) X X x2 x2
E2M2 (Sun 2013) X X
EMMA (Hirth et al. 2021) X X X
EMPIRE (Skar et al. 2016) X X X
EUREGEN (Weissbart und Blanford 2019) X X X
GEM-E3-Power(Capros et al. 2013) X X X
LIMES (Nahmmacher et al. 2014) X X
MESSAGEix (Huppmann et al. 2019) X X X
NEMO (Elliston et al. 2013) X X X
NEMS (Nalley et al. 2019) x3 X
0SeMOSYS (Howells et al. 2011) X X
PyPSA (Brown et al. 2017) X X
REMIND (Bauer et al. 2018) X
REMix (Gils et al. 2017) X X x2 x?
TIMES (Loulou et al. 2005) x* x4 X X X
urbs (Dorfner 2016) X X X

! Benutzen einen leicht abgednderten Ansatz mit Konstruktionszeiten. 2 Benutzen Diskontrate und Zinssatz dquivalent. * Benutzen WACC, aber die genaue Spezifikation
ist nicht klar. * Benutzen jahrliche Kosten mit Kapitalreproduktionsfaktor und geben an, auch Endeffekte zu benutzen, was beides zusammen nicht funktioniert.

Quelle: Mier und Azarova (2024).

© ifo Institut
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Uberblick, welcher der beiden Ansétze in welchen Mo- Der erste Ansatz kombiniert die zwei bereits
dellen verwendet wird. Mier und Azarova (2024) haben  existierenden Ansatze aus der Literatur. Dabei wird
diese beiden Ansédtze analysiert und ihre Schwachen  angenommen, dass immer ein bestimmter Anteil an
aufgezeigt. Der Annuitatensatz ist gegenliber wech-  Eigenkapital im Jahr der Investition eingesetzt werden
selnden Diskontraten unempfindlich und daher unge- muss. Das Unternehmen will auf das eingesetzte Ei-
eignet, um langfristige Entwicklungen abzubilden, wo  genkapital eine gewisse Rendite. Die restliche Summe
Diskontraten eine wesentliche Rolle spielen (sollten).  wird durch Fremdkapital gedeckt, das zurlickgezahlt

Die in der Literatur verwendeten Modelle spiegeln  werden muss und fiir das Zinszahlungen anfallen.
das tatsachliche Investitionsverhalten nicht wider. Das  Der Fremdkapitaldienst wird dabei durch Annuita-
Forschungsprojekt HAKE |6st dieses Problem, indem es  ten abgebildet. Bei fiktiven Eigenkapitalannahmen
die Integration heterogener Akteure in Strommarktmo-  von 100% und ohne zusatzliche Eigenkapitalrendite
dellen untersucht. So kénnen Entscheidungstrager in  ist dieser Ansatz dquivalent zu dem in der Literatur
Politik und Wirtschaft bessere Entscheidungen treffen.  verbreiteten, bei dem alle Investitionskosten in einer
Das ifo Institut verfolgt dabei aktuell zwei Ansétze. Periode anfallen. Bei fiktiven Fremdkapitalannahmen

Abb. 2

Europaischer Strommix in den Jahren 2030, 2040 und 2050 fiir verschiedene Modellspezifikationen hinsichtlich
Investitionskosten?
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Installierte Kapazitat (GW) Strompreis (€/MWh), CO,-Preis (€/Tonne)
2700 270 Biomasse-CCS mm Biomasse
2400 T~ —A 240 Photovoltaik Wind Offshore
2100 HE = e 210 Wind Onshore mm Geothermie
13800 = - - - - - - - -180 mmWasser mm Atomkraft
1500 N - - - - - - - -150 Erdgas-CCS i Erdgas-DT
1200 _— R == D Erdgas-GT Erdgas-GuD
900 %— - 90 mm Steinkohle mm Braunkohle
600 - - - - - - - - 7%W

w 60 mm Ol & Sonstige
« JHgEEnnE ERARANER SECOONER | ...

888 01 1 0 0 EEm 1 1 1 1 1 1 1 EEE T T T i iy —/—Strompreis

2030 2040 2050
Gespeicherter Strom, Strom fuir Wasserstoff,
Stromerzeugung (TWh) Exporte (alle in TWh), CO,-Emissionen (Mt)
7000 2100 Biomasse-CCS I Biomasse
6000 L 1800 Photovoltaik Wind Offshore
Wind Onshore mm Geothermie
5000
. Wasser mm Atomkraft
4000 Erdgas-CCS mm Erdgas-DT
3000 - Erdgas-GT Erdgas-GuD
mm Steinkohle -
2000 > Braunkohle
mm Ol & Sonstige -@-Exporte

1000 —B-Gespeicherter Strom ——CO,-Emissionen

=kStrom flr Wasserstoff

2030 2040 2050

2 Die Achsenbenutzung ist die Gleiche wie in Abbildung 1. Die Abbildung zeigt acht unterschiedliche Spezifikationen. Der erste Balken in jeder Jahresgruppe zeigt
Modellergebnisse, wenn Investitionskosten durch Annuitéten abgebildet werden. Der zweite Balken platziert die gesamte Investitionssumme im Jahr der Investition und
benutzt Endeffekte. Kombination ist ein neuentwickelter Ansatz, der Annuitdten und Endeffekte verbindet und sinnvoll ergénzt. Dieser Ansatz (vierter Balken) kann auch
verwendet werden, um zwischen privaten und 6ffentlichen Unternehmen zu unterscheiden (Typen). Eigen- und Fremdkapital ist ein neuentwickelter Ansatz, der
Abschreibungen von Eigenkapital und Riickzahlungen von Krediten realitatsnah abbildet. Auch dieser kann durch Typen erweitert werden (sechster Balken). Ebenso
konnen Kapitalkosten endogen dargestellt werden tber das Verhaltnis von Fremd- zu Eigenkapital (siebter Balken). Der letzte Balken verbindet diese endogenen
Kapitalkosten mit Typen. Die Werte wurden mit dem EUREGEN-Strommarktmodell berechnet. Dabei wurden 15 reprasentative Tage unterschiedlich gewichtet, um
moglichst prazise fluktuierende Erzeugung und wechselnde Nachfrage tiber den Tag als auch saisonal abzubilden.

Abkurzungen: CCS (Carbon Capture and Storage), DT (Dampfturbine), GT (Gasturbine), GuD (Gas- und Dampfturbine).

Quelle: Berechnungen des ifo Instituts. © ifo Institut
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von 100 % ist der Ansatz dquivalent zu den jahrlichen
Zahlungen mit Annuitaten.

Der zweite Ansatz ist eine komplette Neuge-
staltung des Investitionsverhaltens in Strommarkt-
modellen. Es werden Eigen- und Fremdkapitalent-
scheidungen direkt in das Modell integriert. Das
ermoglicht die Einfihrung unterschiedlicher Kosten
fur Eigen- und Fremdkapital, die sogar vom Verhalt-
nis von Fremd- zu Eigenkapital abhangig gemacht
werden konnen. Dieser Ansatz ist deutlich anschluss-
fahiger an die generelle 6konomische Theorie, ent-
halt aber auch fundamentale betriebswirtschaftliche
Instrumente.

Beide neuen Ansdtze ermdglichen eine detaillierte
Analyse von privaten und 6ffentlichen Unternehmen
sowie eine klare Unterscheidung zwischen Landern.
Abbildung 2 zeigt deutlich, wie sich der europdische
Strommix, Strom- und CO,-Preise verdndern, je nach-
dem, welcher Ansatz gewahlt wird. Die Strompreise
2050 schwanken dabei zwischen 44 Euro/MWh (Ei-
gen- und Fremdkapital) und 65 Euro/MWh (Eigen- und
Fremdkapital + endogene Kapitalkosten + Typen). Die
Abbildung von unterschiedlichen Firmentypen fiihrt
generell zu héheren Strompreisen. Auch die CO,-
Preise sind gestiegen, da insgesamt Investitionen
verteuert werden.

FAZIT UND HANDLUNGSEMPFEHLUNGEN

Politische und wirtschaftliche Entscheidungstrager
haben bislang nur ein unzureichendes Verstandnis fur
das Investitionsverhalten der verschiedenen Akteure
in der Energiewende. Insbesondere setzen sie bei der
Politikgestaltung und der Planung von Investitionen
Modelle ein, die die Heterogenitat der Marktteilneh-
mer nicht addquat abbilden.

Ein weiterer zentraler Aspekt betrifft die Finan-
zierungsmoglichkeiten von Unternehmen. Private Un-
ternehmen profitieren in der Regel von gilinstigeren
Finanzierungskonditionen, insbesondere bei groRen
Fremdkapital-zu-Eigenkapital-Verhaltnissen, im Ver-
gleich zu o6ffentlichen Unternehmen.

Unsere Analysen zeigen, dass sich Investitionsent-
scheidungen sowie die Entwicklung von Strom- und
CO,-Preisen erheblich unterscheiden, wenn das In-
vestitionsverhalten unterschiedlicher Akteure praziser
modelliert wird.

Welche Handlungsempfehlungen kénnen wir dar-
aus ableiten? Politische Entscheidungstrager miissen
sich endlich intensiver mit dem optimalen Strommix
auseinandersetzen, Ausbauziele entsprechend an-
passen und verzerrende Subventionen abschaffen.
Offentliche Unternehmen miissen gezielt eingesetzt
werden, um die langfristige Perspektive unterneh-
merisch umzusetzen. Es ist zwingend geboten, einen
ganzheitlichen Blick auf alle Akteure mitsamt ihren

ZUR DISKUSSION GESTELLT

Unterschieden, Starken und Schwachen zu entwickeln.
Zielgerichtete Subventionen konnen die Kapitalkosten
von Unternehmen reduzieren, neue Investoren mit ge-
ringen Renditeerwartungen (wie institutionelle Inves-
toren) fir die Energiewende in Europa gewinnen und
so die Kosten der Energiewende insgesamt reduzieren.

REFERENZEN

Bauer, N., L. Baumstark, M. Haller, M. Leimbach, G. Luderer, M. Lueken,
R. Pietzcker, J. Strefler, S. Ludig, A. Koerner, et al. (2008), »REMIND: The
Equations«.

Brown, T., J. Horsch und D. Schlachtberger (2017), »PyPSA: Python
for Power System Analysis«, arXiv preprint arXiv:1707.09913.

Capros, P., D. Van Regemorter, L. Paroussos, P. Karkatsoulis, C. Frag-
kiadakis, S. Tsani, |. Charalampidis, T. Revesz, M. Perry und J. Abrell
(Hrsg.) (2013), GEM-E3 Model Documentation, JRC Scientific and Policy
Reports 26034, Joint Research Centre, Luxemburg.

Dorfner, J. (2016), Open Source Modelling and Optimisation of Energy
Infrastructure at Urban Scale, Dissertation, TU Miinchen.

Elliston, B., I. Macgill und M. Diesendorf (2013), »Least Cost 100 %
Renewable Electricity Scenarios in the Australian National Electricity
Market«, Energy Policy 59, 270-282.

Gerbaulet, C. und C. Lorenz (2017), »dynELMOD: A Dynamic Investment
and Dispatch Model for the Future European Electricity Marketc,
Data Documentation 88, DIW Berlin.

Grohnheit, P. und H. Larsen (2001), Balmorel - Data and Calibration.
Version 2.05.

Hirth, L., O. Ruhnau und R. Sgarlato (2021), The European Electricity
Market Model EMMA - Model Description.

Howells, M., H. Rogner, N. Strachan, C. Heaps, H. Huntington,

S. Kypreos, A. Hughes, S. Silveira, J. DeCarolis, M. Bazillian et al. (2011),
»0SeMOSYS: The Open Source Energy Modeling System: An Introduc-
tion to Its Ethos, Structure and Developmentx, Energy Policy 39(10),
5850-5870.

Huppmann, D., M. Gidden, O. Fricko, P. Kolp, C. Orthofer, M. Pimmer,

N. Kushin, A. Vinca, A. Mastrucci, K. Riahi et al. (2019), »The MESSAGEix
Integrated Assessment Model and the IX Modeling Platform (Ixmp):

An Open Framework for Integrated and Cross-Cutting Analysis of Energy,
Climate, the Environment, and Sustainable Development«, Environmen-
tal Modelling & Software 112, 143-156.

Loulou, R., U. Remme, A. Kanudia, A. Lehtila und G. Goldstein (2005),
Documentation for the TIMES Model Part I, Energy Technology Systems
Analysis Programme.

Nahmmacher, P., E. Schmid, and B. Knopf (2014), Documentation of
LIMES-EU - A Long-term Electricity System Model for Europe.

Mier, M. und V. Azarova (2024), »Investment Cost Specifications
Revisited«, Energy Policy 188, 114058.

Mier, M. (2024), »European Electricity Prices in Time of Multiple Crises,
mimeo, SSRN 4936684.

Nalley, S., A. LaRose, J. Diefenderfer, J. Staub, J. Turnure und L. Westfall
(2019), The National Energy Modeling System: An Overview 2018,
U.S. Department of Energy, Washington, D.C.

Pfenninger, S. und J. Keirstead (2015), »Comparing Concentrating Solar
and Nuclear Power as Baseload Providers Using the Example of South
Africa«, Energy 87, 303-314.

Richter, J. (2011), »DIMENSION - A Dispatch and Investment Model
for European Electricity Markets«, EWI Working Paper 11/03.

Skar, C., G. Doorman, G. A. Pérez-Valdés und A. Tomasgard (2016),
»A Multi-Horizon Stochastic Programming Model for the European
Power System«, CenSES Working Paper 2/2016.

Sun, N. (2013), Modellgestiitzte Untersuchung des Elektrizitdtsmarktes:
Kraftwerkseinsatzplanung und -investitionen.

Weissbart, C. und G. J. Blanford (2019), »A Framework for Modeling
the Dynamics of Power Markets - The EU-REGEN Model, ifo Working
Paper 307.

Zerrahn, A. und W.-P. Schill (2015), »A Greenfield Model to Evaluate
Long-Run Power Storage Requirements for High Shares of Renewablesx,
DIW Discussion Paper 1457.

ifo Schnelldienst 3/2025 78.Jahrgang 13.Marz 2025 35



	Der Strommarkt steht am Scheideweg
	Warum die Teilung der deutschen Strompreiszone  sinnvoll ist*
	Preissignale durch Netzentgelte - welche Rolle können  dynamische Stromnetzentgelte für den systemdi
	Bringt die Zukunft sinkende Strompreise?
	Strommarkt: Optimierung, aber keine Preiswende 
	Anforderungen der Energiewende an das Strommarktdesign
	Die Attraktivität von Batteriespeichern in einem von  erneuerbaren Energien geprägten Strommarkt
	Investitionsverhalten im europäischen Strommarkt - Hindernis oder Chance?



