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Die Transformation des Energiesystems ist eine der groBten Herausforderungen unserer Zeit.
Deutschland hat sich dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral zu
werden. Dem Stromsystem und seine Koordination durch Strommarkte kommt dabei — neben der
indirekten Elektrifizierung in Gestalt des Hochlaufs einer Wasserstoffwirtschaft — eine wesentliche
Rolle zu. Die grundlegende Frage lautet dabei: welches Strommarktdesign kann die Transforma-
tion hin zu einem klimaneutralen Energiesystem unter Wahrung der weiteren energiepolitischen
Ziele wie Versorgungssicherheit, Preisglinstigkeit, Verbraucherfreundlichkeit und Effizienz ermog-
lichen? Bereits im Koalitionsvertrag hat die Bundesregierung daher das Strommarktdesign
adressiert und nun die Plattform , Klimaneutrales Stromsystem” ins Leben gerufen, die ein Zielbild
entwickeln und konkrete Vorschlage fiir ein neues Strommarktdesign machen und dabei Stake-
holder aus Wissenschaft, Wirtschaft und Zivilgesellschaft einbeziehen soll.

Zur Uberpriifung der Fortschritte bei der Energiewende und des Umsetzungstandes von MaRnah-
men hat die Bundesregierung einen Monitoring-Prozess gestartet, um bei Bedarf nachsteuern zu
kénnen. Dazu bestellte die Bundesregierung im Oktober 2011 eine unabhangige Expertenkommis-
sion mit vier Mitgliedern, welche die vom Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz
(BMWK) zu erstellenden Monitoring-Berichte begutachten und kommentieren sollen. Die Moni-
toring-Berichte liefern im Schwerpunkt einen faktenbasierten Uberblick zur Energiewende.
Aufgrund der aktuellen dynamischen energiewirtschaftlichen Gesamtsituation und ihren beson-
deren energiepolitischen Herausforderungen hat das BMWK die Expertenkommission gebeten,
eine Analyse zur aktuellen Situation am Strommarkt und zu Weiterentwicklungsmaéglichkeiten des
Strommarktdesigns vor dem Hintergrund der Energiewende zu erstellen.

Die vorliegende Stellungnahme der Expertenkommission zum Strommarktdesign und dessen Wei-
terentwicklungsmdoglichkeiten gibt einen Uberblick tiber die aktuelle Situation im deutschen und
europaischen Strommarkt und zeigt Weiterentwicklungsbedarfe sowie mogliche Handlungsoptio-
nen auf.
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Die Expertenkommission hatte sie nicht ohne den herausragenden Einsatz ihrer wissenschaftli-
chen Mitarbeiterinnen und Mitarbeiter erstellen kénnen. Ein ganz herzlicher Dank geht deshalb
an Johanna Ohlig, David Schulze und Malte Herten von der Ruhr-Universitat Bochum, Dr. Christian
Soélch von der Friedrich-Alexander-Universitat Erlangen-Nirnberg (FAU), Hauke Hermann vom
Oko-Institut, Berlin sowie Célia Burghardt und Hendrik Wulfert von der Albert-Ludwigs-Universitat
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Zusammenfassung der Stellungnahme
Zusammenfassung der Stellungnahme

Stellungnahme zum Strommarktdesign und dessen Weiterentwicklungs-
moglichkeiten

Einfilhrung

1. Die Transformation des Energiesystems ist eine der groRten Herausforderungen unserer
Zeit. Deutschland hat sich dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral
zu werden. Hierfir ist ein grundlegender technologischer Umbau des Energiesystems ebenso er-
forderlich wie weitreichende Anderungen in anderen Sektoren, wie der industriellen Produktion
oder der Mobilitdt. Das Rickgrat der zukilnftigen Energieversorgung stellen die erneuerbaren
Energien dar, allen voran Solarenergie und Windkraft an Land und auf See. Wo marktreife tech-
nologische Losungen vorhanden sind, stellt die direkte Nutzung der daraus bereitgestellten
Elektrizitat in aller Regel die effizienteste Nutzung der erneuerbaren Energien dar, sodass es einer
umfangreichen Elektrifizierung der Verbrauchssektoren bedarf. Dadurch riickt das Stromsystem
und seine Koordination durch Strommarkte noch starker als bisher in das Zentrum der Energiever-
sorgung. Gleichzeitig stellt jedoch auch die indirekte Elektrifizierung in Gestalt des Hochlaufs einer
Wasserstoffwirtschaft eine wesentliche Strategie dar, um die Energieversorgung sowie industri-
elle Prozesse zu dekarbonisieren.

2. In der aktuellen Energiekrise werden vor allem MalBnahmen zur Vermeidung hoher Strom-
kosten diskutiert und in diesem Kontext sowohl in der Europaischen Union als auch in Deutschland
Vorschlage fur Eingriffe in das Strommarktdesign thematisiert. Die grundlegendere Frage, welches
Strommarktdesign die Transformation hin zu einem klimaneutralen Energiesystem unter Wahrung
der weiteren energiepolitischen Ziele wie Versorgungssicherheit, Preisglinstigkeit, Verbraucher-
freundlichkeit und Effizienz ermoglichen kann, stellt sich jedoch auch unabhingig von der
aktuellen Krisenbewiltigung. Bereits im Koalitionsvertrag hat die Bundesregierung daher das
Strommarktdesign adressiert und nun die Plattform ,Klimaneutrales Stromsystem” ins Leben ge-
rufen, die ein Zielbild entwickeln und konkrete Vorschlage fiir ein neues Strommarktdesign
machen und dabei Stakeholder aus Wissenschaft, Wirtschaft und Zivilgesellschaft einbeziehen
soll.

3. Zur Uberpriifung der Fortschritte bei der Energiewende und des Umsetzungstandes von MaRk-
nahmen hat die Bundesregierung einen Monitoring-Prozess gestartet, um bei Bedarf nachsteuern
zu kénnen. Dazu bestellte die Bundesregierung im Oktober 2011 eine unabhangige Expertenkom-
mission mit vier Mitgliedern, welche die vom Bundesministerium flr Wirtschaft und Klimaschutz
(BMWK) zu erstellenden Monitoring-Berichte begutachten und kommentieren sollen. Die Moni-
toring-Berichte liefern im Schwerpunkt einen faktenbasierten Uberblick zur Energiewende.
Aufgrund der aktuellen dynamischen energiewirtschaftlichen Gesamtsituation und ihren beson-
deren energiepolitischen Herausforderungen hat das BMWK die Expertenkommission gebeten,
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eine Analyse zur aktuellen Situation am Strommarkt und zu Weiterentwicklungsmaoglichkeiten des
Strommarktdesigns vor dem Hintergrund der Energiewende zu erstellen.

4, Die vorliegende Stellungnahme zum Strommarktdesign und dessen Weiterentwicklungs-
moglichkeiten gibt einen Uberblick tiber die aktuelle Situation im deutschen und européischen
Strommarkt und zeigt Weiterentwicklungsbedarfe sowie mogliche Handlungsoptionen auf. Zur
Bewertung geeigneter Handlungsoptionen werden in Kapitel O Kriterien in den verschiedenen Di-
mensionen vorgeschlagen, die durch eine mogliche MaRnahme beriihrt werden. Dabei stellt das
energiepolitische Zielflinfeck einer sicheren, preisglinstigen, verbraucherfreundlichen, effizienten
und umweltvertraglichen Energieversorgung (§ 1 (1) EnWG) den konzeptionellen Malstab zur Be-
wertung dar. Die aus Sicht der Expertenkommission wichtigsten Randbedingungen, die bei der
Gestaltung des Marktdesigns zu beriicksichtigen sind, werden in Kapitel 3 dargestellt. Kapitel 6 bis
7 beschreiben verschiedene Teilbereiche des Marktdesigns und diskutieren unterschiedliche
Handlungsoptionen im Detail. Eine Ubersicht dieser diskutierten Handlungsoptionen ist in Abbil-
dung Z-1 dargestellt.

Abbildung Z-1: Thematische Gliederung fiir die Diskussion zur Weiterentwicklung des Strommarktdesigns
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Kriterienraster

5. Im Hinblick auf die Ausgestaltung des Strommarktdesigns ist es wichtig, aktuelle und zukiinf-
tige Instrumente und MaRnahmen auch vor ihrer Implementierung hinreichend zu evaluieren.
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Zentral missen dabei die Fragen sein, inwiefern Instrumente und MalBnahmen innerhalb eines
gegebenen Zeitraumes einerseits einen tatsachlichen Beitrag leisten kénnen, und andererseits
sind wichtige Aspekte einer nachhaltigen Entwicklung zu beachten. Die Eignung politischer Instru-
mente sollte grundsatzlich einer systematischen Priifung unterzogen werden. Zur strukturierten
Vorbereitung kiinftiger Entscheidungen kann ein vorab definiertes Kriterienraster zur Systemati-
sierung, Nachvollziehbarkeit, Transparenz und zur Evaluierung beitragen. Es bietet zudem die
Moglichkeit, die Wechselwirkungen, das heilSt die Synergien und Zielkonflikte zwischen einzelnen
Kriterien, aber auch zwischen MalRnahmen selbst aufzuzeigen sowie alternative MaBnahmen an-
hand ihrer individuellen Starken und Schwachen zu vergleichen. Ausgangspunkt kdnnte das
Kriterienraster auf dem Weg zur Klimaneutralitat der Expertenkommission aus dem Jahr 2021 sein
(EWK, 2021). Aufbauend darauf werden 15 Kriterien vorgestellt, die Effektivitat, Effizienz, wirt-
schaftliche Planungssicherheit, Beitrag zur Wirtschaftsleistung, Resilienz, Sicherheit, Umwelt- und
Ressourcenschonung, Schutz der menschlichen Gesundheit, Zeithorizont und optimalen Zeitpunkt
der Implementierung, Governance, Legalitat, Akzeptanz, Legitimitat, Forderung des sozialen Zu-
sammenhalts und Synergien und Zielkonflikte betrachten. Diese Kriterien kdnnen gleichermalen
auf den Status Quo wie auf die im Verlauf diskutierten Optionen angewandt werden. Zu den ein-
zelnen Kriterien werden wiederum unterschiedliche Aspekte angefiihrt, die zur Bewertung
herangezogen werden kdnnen.

Ubergreifende Bedingungen fiir das Gelingen der Transformation

6. Bei der Wahl eines geeigneten Marktdesigns gibt es eine Vielzahl von Randbedingungen, die
beriicksichtigt werden miissen. In dieser Stellungnahme wurden die aus Sicht der Expertenkom-
mission zentralen Randbedingungen in sieben Kategorien unterteilt (siehe Abbildung Z-2).
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Abbildung Z-2: Einbettung der Bedingungen (Koordination/Finanzierung/Lokalisierung/Stromkosten) fiir das
Gelingen der Transformation
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7. Liberalisierung der Energiemarkte: Die Liberalisierung der Strommarkte in der EU bildet eine

zentrale Rahmenbedingung fiir die Entwicklung des Strommarktdesign in Deutschland und der Eu-
ropadischen Union. Die zentralen Elemente des EU-Liberalisierungsmodells sind die Entflechtung
des Netzgeschéaftes von Erzeugungs- und Vermarktungsaktivitdten, unabhangige Regulierungsbe-
horden, europdische Institutionen zur Koordination der Strommarktintegration sowie der
Netzentwicklung, des Netzbetriebes und der Versorgungssicherheit, Vorgaben zur Ausgestaltung
der Netzausbauplanung sowie die vollstindige Offnung der Endkundenmaérkte fiir den Wettbe-
werb und die freie Preisbildung. Hierzu hat sich im Zeitverlauf eine groRe Bandbreite von
rechtlichen Regelungen entwickelt, in die sich die Strommarktreformen einpassen missen bzw.
bei denen weitergehende Reformen Anderungen bedingen.

8. Beihilferegelungen der Europdischen Union: Alle staatlichen Unterstiitzungs- und Finanzie-

rungsmalinahmen unterliegend der europaischen Beihilfekontrolle, mit der
Wettbewerbsverzerrungen innerhalb des europdischen Binnenmarktes vermieden werden sollen.
Die Leitlinien flr die Genehmigung solcher Beihilfen sehen detaillierte Vorgaben fiir die Finanzie-
rung erneuerbarer Energien, fir den Bereich von Steuern oder steuerdhnlichen Abgaben, fir
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Mafnahmen zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit, fir die Infrastruktur und fiir die Ent-
lastung energieintensiver Unternehmen vor. Veranderungen des Beihilferahmens werden im Zuge
der Krisenbekdampfung auch fir den langerfristigen Zeithorizont diskutiert.

9. EU-Emissionshandelssystem als zentrale klimapolitische Vorgabe: Nach einer Vielzahl von

Reformen bildet der EU ETS ein hoch wirksames Instrument zur Verdrangung emissionsintensiver
Kraftwerke und zur deutlichen Verbesserung der Wirtschaftlichkeit flir regenerative Stromerzeu-
gungsoptionen. Im Rahmen der aktuellen Novellierung wird sich fir den Stromsektor noch
deutlich vor 2038 die Notwendigkeit der Klimaneutralitat ergeben. Mit der Einfihrung eines zwei-
ten Emissionshandelssystems (ETS-2) fiir den StraBenverkehr sowie Gebaude und viele der nicht
vom EU ETS erfassten Industriesektoren und der damit einhergehenden Ausweitung der CO»-Be-
preisung werden die Anreize zur Substitution von fossilen Brennstoffen u.a. durch Strom oder
(strombasierten) Wasserstoff deutlich steigen. Die Verstarkung bzw. Erweiterung der CO»-Beprei-
sung wird allerdings zu Herausforderungen in den Bereichen Verteilungsgerechtigkeit und
Wettbewerbsfahigkeit flihren. Hier missen zielfihrende Kompensationsinstrumente eingefiihrt
werden bzw. sind bereits ergriffen worden.

10. Digitalisierung: Die Ausstattung von Netzbetriebsmitteln, Erzeugungs- und Verbrauchsanla-
gen sowie Speichern mit Informations- und Kommunikationstechnik ist eine wichtige
Voraussetzung fiur die effiziente automatisierte Koordination im Stromsystem. Hierfiir missen
auch die entsprechenden energiewirtschaftlichen Prozesse umgestellt und moglichst vollstandig
digitalisiert werden. Wihrend der Automatisierungsgrad im Ubertragungsnetz bereits sehr hoch
ist, finden sich in den Verteilnetzen weiterhin vorwiegend analoge Losungen mit wenig Kommu-
nikationsausstattung und somit beschrankter Information tiber den jeweiligen Netzzustand. Eine
wichtige laufende Entwicklung in den Verteilnetzen ist der Smart Meter Rollout, dessen Start sich
immer wieder verzogert hatte und der nun von allen Messstellenbetreibern bis spatestens 2025
begonnen werden muss. Der Fahrplan sieht vor, dass bis 2032 alle Messstellen zumindest mit ei-
nem digitalen Zahler ausgestattet sind. Ebenfalls ab 2025 missen dynamische Tarife fiir Kunden
mit intelligenten Messsystemen angeboten werden.

11. Vereinfachung und Beschleunigung der Planungs- und Genehmigungsverfahren: Bis jetzt

wird insbesondere der Ausbau der erneuerbaren Energien und der Energieinfrastruktur durch
komplexe und langwierige Planungs- und Genehmigungsverfahren ausgebremst. Dadurch und
durch die damit verbundene Unsicherheit droht eine deutliche Verzdgerung der Ausbauziele und
damit der Erreichung der Klimaschutzziele 2030. Die groRten Herausforderungen fiir die Zielerrei-
chung bestehen aus heutiger Sicht beim Ausbau von Windenergieanlagen an Land. Entscheidend
fur die Wiederbelebung des Marktes ist die Beschleunigung der Genehmigungsverfahren und die
Beseitigung von Hirden. Mit der Novellierung des Erneuerbaren Energien Gesetzes (EEG 2023)
liegen ZielgroRen vor, die das Erreichen des 80 %-Ziels ermdglichen. Fraglich bleibt jedoch, ob mit
dem EEG 2023 allein die erforderlichen Rahmenbedingungen gesetzt wurden, um diese Zielwerte
auch in der Realitat zu erreichen.
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12. Zertifizierung von klimaneutralen Energietragern: Fir die Umsetzung vieler Mechanismen

nicht nur im Kontext des Strommarktdesigns, zur Entscheidungsunterstiitzung von Verbrauchern,
Unternehmen und Finanzmarktakteuren, fir die effektive Sektorintegration, den Aufbau klima-
neutraler Wertschopfungsketten sowie auch um wirksamen internationalen Klimaschutz zu
ermoglichen, werden klare Zertifizierungsstandards fiir klimafreundliche Energietrager benoétigt.
Dazu miussen einerseits Methoden fiir die Zertifizierungsinhalte entwickelt werden, fiir die CO2-
Emissionen auch aus den vorgelagerten Prozessketten ein wichtiger Parameter sind. Daneben
mussen Infrastrukturen fiir die marktweite Nutzung von Zertifikaten (Herkunftsnachweisen) ge-
schaffen werden. Fiir die Zertifizierung von Strom aus erneuerbaren Energien sind die Methoden
und Infrastrukturen in der Europaischen Union sehr weitgehend etabliert. Vor allem fiir Wasser-
stoff und Wasserstoffderivate bestehen seitens verbindlicher methodischer Grundlagen und auch
der internationalen Abstimmung noch massive Defizite.

13. Koordinierter Ausbau der Netzinfrastrukturen: Mit Blick auf das Ziel der Klimaneutralitat im
Jahr 2045 ist ein umfangreicher Umbau der Transport-, Verteil- und Speicherinfrastruktur fir Ener-
gie notwendig. Neben den bestehenden Strom- und Gasnetzen missen Infrastrukturen fiir den

Transport, die Verteilung und die Speicherung von Wasserstoff und synthetischen Energietragern
frihzeitig angepasst und ausgebaut werden (als ,No Regret“-MaRnahme). Dabei ist eine langfris-
tige und vor allem integrierte Netzausbauplanung fiir die verschiedenen Energietrager zentral.

Koordination und Kurzfriststrommarkte

14.  Das Hauptinstrument der Koordination von Anlageneinsatzen bei Erzeugung, Speicherung
und Verbrauch sind die StromgroRhandelsmarkte. Die wichtigsten Handelsplatze sind der Day-
Ahead- und der Intraday-Markt, die liber die Marktkopplung gemeinsam mit den Markten der
europaischen Nachbarlander ausgefiihrt werden. Im Fall von Netzengpassen finden im Rahmen
des Redispatch 2.0 zudem Anweisungen fiir die Einsatze von Flexibilitat statt, die heute nicht mehr
nur allein von den Ubertragungsnetzbetreibern koordiniert werden, sondern durch die Verteil-
netzbetreiber unterstiitzt werden, da zunehmend auch kleinere Anlagen, die an das Verteilnetz
angeschlossen sind, sowie Stromerzeugungsanlagen aus erneuerbaren Energien mit in das Eng-
passmanagement einbezogen werden.

15. Die Kurzfriststrommarkte erfiillen ihre Koordinationsfunktion zur Ermittlung eines effizien-
ten Anlageneinsatzes fir die Herstellung der weitrdumigen Systembilanz sehr gut.
Weiterentwicklungen der GroRRhandelsmarkte sind bei der Ermoglichung neuer Gebotsformen
denkbar, die die Charakteristika von Erzeugungsanlagen oder Flexibilitat auf der Nachfrageseite
besser abbildbar machen kénnen. Das Prinzip des Einheitspreisverfahrens mit freier Preisbildung
bietet grundsatzlich addaquate Preissignale fir alle Marktteilnehmer; allerdings werden Netzrest-
riktionen innerhalb der Gebotszonen im aktuellen Design nicht angemessen berlicksichtigt, sodass
regelmaRig Redispatch-MaRnahmen nétig sind. Anderungen am Marktdesign, die die Verortung
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von Anlagen im Netz besser berlicksichtigen, bieten Chancen fiir eine verbesserte Koordination.
Anderungen an den grundsatzlichen Marktrdumungsregeln mit dem Ziel, die Marktpreise in ge-
winschten Korridoren zu halten, bergen hingegen die Gefahr, die Allokationseffizienz des
GroRhandels zu reduzieren. Im Rahmen der Energiekrise wurden Markteingriffe vorgeschlagen
und teilweise auch durchgefiihrt, die eine Begrenzung der Strompreise zum Ziel hatten und die
einen Einfluss auf die Koordinationsfunktion des Marktes haben. Eingriffe in das bestehende
Marktdesign sollten jedoch auch gegen sich andernde Randbedingungen robust sein. Hierbei muss
die zu erwartende mittel- und langfristige Entwicklung der Brennstoff- und Strompreise betrachtet
werden, nicht nur die aktuell hohen Erdgaspreise. KrisenmaRnahmen zur Entlastung von Verbrau-
cher:innen sollten also eher aulRerhalb des Marktdesigns implementiert werden und im Idealfall
den sozialen Ausgleich fordern und ausreichende Anreize zum sparsamen Energieeinsatz bieten.
Marktdesignanderungen hingegen sollten immer im Blick behalten, wie sie sich auf Investitions-
anreize sowohl in erneuerbare Stromerzeugung als auch in bedarfsgerecht einsetzbare
Kapazitdten auswirken und die Allokationseffizienz des Marktes nicht reduzieren.

16. Die Weiterentwicklungsbedarfe fiir das Marktdesign im Hinblick auf die Koordination von
(variabler) Erzeugung, Lasten und Speichern sind vor allem in der besseren Integration der Erfor-
dernisse der Stromnetze auszumachen. Sowohl im Ubertragungs- als auch im Verteilnetz sollten
in Zukunft verstarkt diversere Flexibilitatsoptionen fiir die koordinierte Losung von Netzengpassen
eingesetzt werden. Neben Erzeugungsanlagen kommen hierfir industrielle und gewerbliche Last-
verschiebungspotentiale ebenso in Betracht wie kleinteilige Flexibilitatspotenziale bis hinunter zu
den Haushalten (durch Warmepumpen, Elektrofahrzeuge, Batteriespeicher, PV-Anlagen). Hemm-
nisse fiir den systemdienlichen Einsatz von Flexibilitdt, die im aktuellen regulatorischen Rahmen
bestehen, missen hierfiir abgebaut und Vermarktungsmoglichkeiten fur Flexibilitat entwickelt
werden. Die Koordination konnte durch Flexibilitatsplattformen unterstiitzt werden, wie sie der-
zeit auch schon im Rahmen der Uberlegungen zum Redispatch 3.0 diskutiert werden. Auch
Energiegemeinschaften kénnten sich an einem systemdienlichen Flexibilitatseinsatz beteiligen.
Voraussetzung fir eine effiziente Einbindung von Flexibilitat ist die Bereitstellung einer sicheren
digitalen Infrastruktur fir die Kommunikation und den Datenaustausch zwischen verschiedenen
Erzeugungs- und Verbrauchseinheiten.

17. Die GroRhandelspreise haben nur fiir grolRe Verbraucher Giberhaupt eine lenkende Wirkung,
da kleinere Verbraucher in der Regel einen festen Tarif pro kWh bezahlen. Jedoch hat auch die
Ausgestaltung der anderen Preiskomponenten im Endkundenpreis einen Einfluss darauf, welche
Verbrauchsmuster angereizt werden. Insbesondere bei den Netzentgelten, die einen hohen Anteil
des Strompreises ausmachen, unterstiitzen die bestehenden Entgeltstrukturen mit den daraus re-
sultierenden Anreizen die Erfordernisse der Energiewende nicht optimal. Als Anpassungsoptionen
sind neben starker leistungs- oder starker energiebezogenen auch dynamische Netzentgelte denk-
bar.
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18. Die Koordination des Einsatzes verfligbarer Erzeugungseinheiten (Dispatch) ist eine wichtige
Aufgabe des Strommarktes. In dem aktuell in Kontinentaleuropa implementierten zonalen Markt-
modell findet die marktliche Allokation zunachst ohne Beriicksichtigung des Standorts einer
Anlage innerhalb einer Gebotszone statt, sodass Netzrestriktionen nicht addaquat beriicksichtigt
werden. Im Fall drohender Netziiberlastungen wird das Marktergebnis durch den Ubertragungs-
netzbetreiber angepasst (Redispatch). Dariiber hinaus werden fiir den sicheren Netzbetrieb
weitere Systemdienstleistungen bendtigt, die teilweise (bei Regelleistung) ebenfalls marktlich be-
schafft werden.

Anreize fiir Investitionen

19. Der Ubergang zu einer klimaneutralen Volkswirtschaft ist maRgeblich von der schnellen
Transformation des Stromsystems zu erneuerbaren Energien abhangig. Daflir werden massive In-
vestitionen notwendig. Allein im Bereich der regenerativen Stromerzeugung ist fur die
kommenden Jahren ein Netto-Kapazitdtszubau von 260 GW Solarenergie, 100 GW Windenergie
an Land sowie 40 GW Windenergie auf See vorgesehen (bis 2035). Erhebliche Investitionen sind
aber auch in die zur Gewahrleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit notwendigen Flexibi-
litatsoptionen und einlastbaren Kraftwerke wunabdingbar. Allein fir die notwendigen
Gaskraftwerkskapazitaten wird bis 2035 ein Netto-Zubau von 30 bis 100 GW erwartet.

20. Die Gewabhrleistung der Investitionsrefinanzierung ist eine Gbergreifende Herausforderung,
steht aber fir die Bereiche regenerative Stromerzeugung, einlastbare Kraftwerke sowie Nachfra-
geflexibilitdt und Speicher vor unterschiedlichen Herausforderungen. Dazu gehort ein sehr
volatiles Energiepreisumfeld sowie das vor allem im Zuge des Krisenmanagements beschadigte
Vertrauen in den Verzicht auf Markteingriffe, der der bisher verfolgten Strategie des Strommarkts
2.0 zugrunde liegt. Aber auch die europaischen Rahmenbedingungen v.a. mit Blick auf das Beihil-
ferecht werden Anpassungen der Refinanzierungsinstrumente notwendig machen.

21. Fir die Refinanzierung von Investitionen in Kraftwerke auf Basis erneuerbarer Energien hat
sich in den letzten Jahren eine zunehmende Ausdifferenzierung der Modelle ergeben. Neben der
Schaffung von Anreizen Uber die gleitende Marktpramie des EEG haben Direktliefervertrage
(Power Purchase Agreements) sowie Eigenverbrauchsmodelle deutlich an Bedeutung gewonnen.
Die Erhaltung dieser Vielfalt von Refinanzierungsmodellen ist von hoher Bedeutung. Neben der
niedriginvasiven Verbesserung des Modells der einseitigen (gleitenden) Marktpramie wird auch
der (mittelinvasive) Ubergang zu zweiseitigen Marktpramien (Contracts for Difference — CfDs)
oder Korridormodellen diskutiert, bei denen fiir zuklinftig errichtete neue Anlagen in Zeiten hoher
Erl6se im Strommarkt auch Riickzahlungen von den geférderten Anlagen fallig werden. Sowohl die
Beibehaltung des derzeitigen Grundmodells als auch der Ubergang zu Modellen mit Riickzahlungs-
verpflichtungen sind bezliglich sehr unterschiedlicher Aspekte zu bewerten. Dazu gehoéren sehr
grundsatzliche Aspekte der Risikolibernahme, Kosteneffekte fiir Investoren, Verbraucher:innen
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und den Staatshaushalt, Anreize fiir systemdienliche Auslegung und systemdienlichen Betrieb, re-
gulative Vorgaben, europdische Harmonisierung, Wechselwirkungen mit anderen Bereichen etc.
Die Expertenkommission empfiehlt hier das schnellstmogliche Aufsetzen eines transparenten
Clearing-Prozesses. In diesen Clearing-Prozess sollten auch weitergehende (hochinvasive) Anpas-
sungen der Refinanzierungsmodelle fir erneuerbare Stromerzeugungsoptionen einbezogen
werden. Die Expertenkommission sieht hier insbesondere mit Blick auf die Financial CfDs ein inte-
ressantes Potenzial.

22. Mit Blick auf einlastbare Kraftwerke, Nachfrageflexibilitat und Speicher steht einem massi-
ven Investitionsbedarf ein wenig integriertes Portfolio an sehr unterschiedlichen
Kapazitdtsinstrumenten zur Verfliigung. Die Effektivitidt dieser unterschiedlichen Mechanismen
steht aber auch und gerade wegen der starken Segmentierung und fehlender Interaktionsmdog-
lichkeiten deutlich in Frage. Zur Schaffung ausreichender Investitionsanreize in einlastbare
Kapazitaten ist zunachst die Starkung der Ertragskraft des Energy-only-Marktes und der Sys-
temdienstleistungsmarkte sowie die Wiederherstellung des Vertrauens in die Robustheit des
regulativen Rahmens wichtig. Dariiber hinaus kénnte mittelfristig die Entwicklung eines wirksa-
men Zielmodells fiir einen systematischen Investitionsrahmen erforderlich sein, in dem
einlastbare Kapazitaten, Nachfrageflexibilitdit und Speicher fir unterschiedliche Einsatzdauern
moglichst technologieoffen und einheitlich ausgeschrieben werden. Die Integritdt mit Blick auf die
Transformation zur Klimaneutralitat sollte tiber Praqualifikationsbedingungen (Wasserstoff-Rea-
diness) und ggf. Uber Instrumente jenseits des Kapazitdtsmechanismus (Wasserstoffeinsatz)
abgesichert werden. Das Zielmodell sollte so konzipiert werden, dass die Férderung tber den Ka-
pazitdtsmarkt automatisch auslauft, sobald Uber den Energy-only-Markt und die
Systemdienstleistungsmarkte ausreichende Investitionsanreize gegeben sind. Die angesichts der
lingeren Einfiihrungszeitraume maoglicherweise notwendigen Ubergangsinstrumente fir die
nachste Dekade sollten strikt so ausgewahlt und ausgestaltet werden, dass sie passfahig zum Ziel-
modell sind.

Lokalisierungssignale

23.  Unter dem aktuellen Strommarktdesign wird Deutschland im europaischen Stromhandel als
eine nationale Gebotszone betrachtet. Durch den Stromhandel resultierende Engpasse innerhalb
Deutschlands werden somit nicht bei der Marktraumung bericksichtigt, sondern stattdessen im
Nachgang durch kostenbasierten Redispatch aufgelost. Auch die aktuellen Férderinstrumente fiir
den Zubau erneuerbarer Erzeuger berlicksichtigen die Systemdienlichkeit der Neuanlagen (z. B.
Auswirkung auf Netzauslastung, Entfernung zu den Lastzentrenten, etc.) nur unzureichend (u. a.
Uber das Referenzertragsmodell und die Stidzone). Lokalisierungssignale fir systemdienliche In-
vestitions- und Betriebsentscheidungen fehlen somit groBtenteils im aktuellen deutschen
Marktdesign. Dies flhrt zu deutlich steigenden Kosten fiir Netzausbau und Engpassmanagement
und entfacht die Diskussion liber alternative Instrumente mit effizienten Lokalisierungssignalen.
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24. Ein Nodalpreissystem, welches alle physischen Netzrestriktionen direkt beim Stromhandel
beriicksichtigt und dadurch zu unterschiedlichen Preisen an den Netzknoten fiihrt, stellt keine ak-
tuell realisierbare Losung dar. Obwohl es in der Theorie als First-Best-Losung angesehen wird, gibt
es fur die realweltliche Implementierung eine Vielzahl an Problemen (u. a. Risiko der Marktmacht-
ausibung, Verteilungswirkung der unterschiedlichen Knotenpreise, Komplexitdt der Umsetzung
im vermaschten europdischen Stromnetz), die einen Umstieg auf dieses System unwahrscheinlich
machen.

25.  Fir ein System mit mehreren deutschen Gebotszonen lberwiegen die Vorteile gegeniiber
dem aktuellen System mit einer nationalen Preiszone, auch wenn die daraus resultierenden Loka-
lisierungssignale nicht ausreichen dirften. So hdngen effektive Lokalisierungssignale fir
systemdienliche Investitions- und Betriebsentscheidungen sehr stark von der richtigen Wahl der
Gebotszonen (Anzahl und Zuschnitt) sowie der Berlicksichtigung der interzonalen Leitungskapazi-
titen ab. Wenn sich der aktuell von den Ubertragungsnetzbetreibern durchgefiihrte ,,Bidding
Zone Review” der im August 2022 von ACER vorgeschlagen Gebotszonenunterteilung der deut-
schen Preiszone als positiv erweist oder eine Gebotszonenunterteilung aufgrund europdischer
Vorgaben notwendig wird, sollte die Bundesregierung keine Opposition gegen die Initiativen auf
EU-Ebene aufbauen und die Gebotszonenunterteilung entsprechend umsetzen. Da die Einflihrung
von Preiszonen das Problem der fehlenden Lokalisierungssignale nur teilweise 16st, lohnt es sich
aus Sicht der Expertenkommission allerdings nicht, auf eigene Initiative Konflikte zwischen den
Bundeldandern in Kauf zu nehmen, da politisches Kapital fiir wirksamere Initiativen genutzt werden
sollte.

26. Wichtig bei der Wahl des richtigen Instruments ist insbesondere die Frage, ob der Fokus auf
Investitions- oder Betriebsanreizen liegen soll. Braucht es insbesondere systemdienliche Betriebs-
anreize fiir einlastbare Erzeuger, sind Instrumente wie die kapazitatsbasierte G-Komponente oder
marktbasierter Redispatch weniger gut geeignet.

27. Fur einen systemdienlichen Ausbau variabler erneuerbarer Erzeuger braucht es neben den
bestehenden Regelungen im Rahmen des EEG dringend starkere Lokalisierungssignale. Da Wind-
und PV-Anlagen Grenzkosten nahe null haben, reichen hier auch Anreize bzgl. der Investitionsent-
scheidung, der Dispatch erfolgt dann selbst bei einer nationalen Gebotszone groRtenteils
systemdienlich. Optionen sind eine Anpassung des bestehenden Ausschreibungsmechanismus (z.
B. Giber regionale oder kombinatorische Ausschreibungen) oder eine Regionalkomponente zur Dif-
ferenzierung der Betreiberkosten an unterschiedlichen Standorten (z. B. in Form eines regional
differenzierten, erzeugerseitigen Netzentgelts fiir konventionelle und erneuerbare Anlagen).

28. Lokalisierungssignale sind auch als Teil der Refinanzierungsinstrumente fiir Technologien
wie wasserstofffahige Kraftwerke von zentraler Bedeutung. Der Schaffung von Klarheit tGber die
Strukturen und die Schnelligkeit des Ausbaus eines Wasserstoffnetzes kommt auch vor diesem
Hintergrund eine herausragende Bedeutung zu.
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Stromkosten

29. Auch wenn die Strompreise seit dem Spitzenniveau im Sommer 2022 wieder gesunken sind,
liegen sie derzeit (Anfang 2023) immer noch iber dem langjdhrigen Mittel. Die Faktoren mit dem
grofSten Einfluss auf den Strompreis in Deutschland sind die Preise fir Erdgas, Steinkohle und CO»-
Zertifikate des EU ETS. Die Terminkontrakte deuten auf einen weiteren Anstieg der Preise fiir CO»-
Zertifikate hin, wahrend die Preise fiir fossile Brennstoffe in den kommenden Jahren wahrschein-
lich wieder sinken werden, wenn auch bei Erdgas nicht auf die niedrigen Niveaus der letzten Jahre.
In der Wechselwirkung zwischen Erdgas und CO;-Preisen kann auch fiir Strom ein Rickgang der
GroRhandelspreise erwartet werden, jedoch mit deutlich abgeschwachter Dynamik.

30. Die Senkung der Strompreise im Grofhandelsmarkt durch regulatorische Eingriffe in die
Marktpreisbildung auf Basis kurzfristiger Grenzkosten oder die Einflihrung von Preiscaps sollte
wegen der damit verbundenen Effizienzverluste im Gesamtsystem von Angebot und Nachfrage,
der damit einhergehenden Gefahren von Verwerfungen bzw. der dann folgenden Eingriffsnotwen-
digkeiten, dringend vermieden werden.

31. Die Strompreise von Endverbraucher:innen bestehen besonders bei den Haushalten und
den Kleinverbrauchern zu einem Grof3teil aus Netzentgelten sowie Umlagen und Steuern. Eine
denkbare Entlastungsoption fiir alle Letztverbraucher:innen kénnte eine (teilweise) Umfinanzie-
rung dieser Kostenbestandteile sein. Die Umfinanzierung der EEG-Umlage und die entsprechende
Andersfinanzierung war ein erster wichtiger Schritt zur nachhaltigen Minderung des Strompreises.
Parallele Anstrengungen fir alle weiteren Umlagen sind empfehlenswert, haben aber ein nur ver-
gleichsweise geringes Strompreissenkungspotenzial. Ebenfalls empfehlenswert und mit einem
groReren Entlastungspotenzial verbunden ist das Absenken der Stromsteuer auf das europarecht-
lich zuldssige (und zukiinftig wahrscheinlich nochmals sinkende) Mindestniveau. Die
klimapolitische Lenkungswirkung sollte durch eine konsistente CO,-Bepreisung erfolgen.

32. Fiur Endverbraucher:innen in der Industrie steht neben der angestrebten Kostenentlastung
auch die mittel- bis langfristige Klimaneutralitidt im Zentrum der Uberlegungen. Beides zihlt zu
den Treibern fiir die Entwicklung von PPAs. Um der zunehmenden Nachfrage von Industriekunden
nach Strom aus Erneuerbaren Energien sowie der marktlichen Absicherung am Strommarkt be-
gegnen zu kénnen, sind Verbesserungen bei den Rahmenbedingungen flir PPAs anzustreben. Fiir
intermediate PPAs, die von Privatpersonen oder KMUs geschlossen werden kdnnten, um Zugang
zu glinstigem Strom aus Erneuerbaren Energien zu erhalten, gelten die gleichen Abwagungen.
Nicht zuletzt sind auch die massiven Stromkostenentlastungen im Rahmen der Strompreiskom-
pensation fir stromintensive Unternehmen zu bericksichtigen.

33. Ein einheitlicher, staatlich bzw. auf europaischer Ebene festgelegter Industriestrompreis
bzw. ein regulierter Zugriff auf besonders preiswerte (regenerative) Stromerzeugungsoptionen fir
privilegierte Industriebereiche wird kontrovers eingeordnet. Eine solche Preisfestsetzung eréffnet
Spielrdume fir erhebliche Mitnahmeeffekte, eine deutliche Abschwachung von Anreizen etwa fiir
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alternative Kostenentlastungsmodelle z.B. im Bereich der PPAs und moglicherweise deutliche Ver-
zogerungen der Transformation zur Klimaneutralitat.

34. Fir Haushalts- und Gewerbekunden kénnten neue Formen langfristiger Abnahmevertrage
Sicherheit bieten sowie Investitionen in Erzeugungskapazitdten rentabel und Stromkosten lang-
fristiger planbar machen, auch wenn sie teilweise die Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung in
diesem Verbrauchsbereich reduzieren kénnen. Einzelhandelsvertrage sind fiir sich oder in aggre-
gierter Form, wie bei intermediate PPAs, eine mogliche Option zur Reduzierung von
Unsicherheiten und fiir die Realisierung niedrigerer Strompreise. Dabei ist der Verbraucher:innen-
schutz und die Information der Verbraucher:iinnen von zentraler Bedeutung. Fehlende
Markttransparenz und ,,schlechte” Entscheidungen der Verbraucher:innen vermindern die Wahr-
scheinlichkeit gesicherter, niedrigerer Preise. Das Fortschreiten der Digitalisierung der
Energiewende, zum Beispiel durch einen Smart-Meter-Rollout, kann kiinftig eine erleichterte
Moglichkeit zur Optimierung des Stromverbrauchs bieten. Auch Mieterstrommodelle sind eine
Option der langfristigen Vertragsbindung, die fir Immobilienbesitzer:innen und Mieter:innen
gleichermalen attraktiv sein kann und die dadurch gleichzeitig den PV-Ausbau fordert.

35. Waihrend die garantierte Einspeisevergltung marktwirtschaftliche Anreize reduziert und
das Mengenrisiko verschiebt, bietet die Direktvermarktung des Stroms an der Borse ein erhéhtes
Gewinnpotential und mehr Marktanreize. Steigt der Anteil der dezentralen Stromproduktion wei-
ter an, wird eine Beteiligung der Produzenten an den Netzkosten sinnvoller. Da diese bislang
vollstandig von den Verbraucher:innen getragen werden, wiirde auch diese Option eine Kosten-
reduktion bedeuten.
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Stellungnahme zum Strommarktdesign und dessen Weiterentwicklungs-mog-
lichkeiten

1. Einfiihrung

36. Die Transformation des Energiesystems ist eine der groften Herausforderungen unserer
Zeit. Deutschland hat sich dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral
zu werden. Hierfir ist ein grundlegender technologischer Umbau des Energiesystems ebenso er-
forderlich wie weitreichende Anderungen in anderen Sektoren, wie der industriellen Produktion
oder der Mobilitdat. Das Rickgrat der zukiinftigen Energieversorgung stellen die erneuerbaren
Energien dar, allen voran Solarenergie und Windkraft an Land und auf See. Wo marktreife tech-
nologische Losungen vorhanden sind, stellt die direkte Nutzung der daraus bereitgestellten
Elektrizitat in aller Regel die effizienteste Nutzung der erneuerbaren Energien dar, sodass es einer
umfangreichen Elektrifizierung der Verbrauchssektoren bedarf. Dadurch riickt das Stromsystem
und seine Koordination durch Strommarkte noch starker als bisher in das Zentrum der Energiever-
sorgung. Gleichzeitig stellt jedoch auch die indirekte Elektrifizierung in Gestalt des Hochlaufs einer
Wasserstoffwirtschaft eine wesentliche Strategie dar, um die Energieversorgung sowie industri-
elle Prozesse zu dekarbonisieren.

37. In der aktuellen Energiekrise werden vor allem MaBnahmen zur Vermeidung hoher Strom-
kosten diskutiert und in diesem Kontext sowohl in der Europdischen Union als auch in Deutschland
Vorschlage fur Eingriffe in das Strommarktdesign thematisiert. Die grundlegenderen Fragen, wel-
ches Strommarktdesign die Transformation hin zu einem klimaneutralen Energiesystem unter
Wahrung der weiteren energiepolitischen Ziele wie Versorgungssicherheit, Preisglinstigkeit, Ver-
braucherfreundlichkeit und Effizienz ermoglichen kann, stellen sich jedoch auch unabhangig von
der aktuellen Krisenbewaltigung. Bereits im Koalitionsvertrag hat die Bundesregierung daher das
Strommarktdesign adressiert und nun die Plattform ,Klimaneutrales Stromsystem” ins Leben ge-
rufen, die ein Zielbild entwickeln sowie konkrete Vorschldge fiir ein neues Strommarktdesign
machen und dabei Stakeholder aus Wissenschaft, Wirtschaft und Zivilgesellschaft einbeziehen
soll.

38. Diese Diskussion erfolgt vor dem Hintergrund einer ambitionierten Klimapolitik auf europaischer
und nationaler Ebene. Die Europaische Union (EU) hat sich 2002 im Rahmen der Klimarahmenkonven-
tion verpflichtet, die Emissionen klimaschadlicher Treibhausgase zu mindern. Seitdem wurden
vielfaltige MaRnahmen implementiert, die dieses Ziel unterstiitzen. So folgte im Jahr 2009 im Rahmen
des Klima- und Energiepakets die Formulierung von Zielwerten fiir die Emissionsminderung, den Aus-
bau von erneuerbaren Energien (EE) und der Energieeffizienzsteigerung. 2021 wurden diese Ziele
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durch das EU-Klimagesetz angehoben. Bereits bis 2030 sollen demgemal die Emission um 55 % gegen-
liber 1990 gemindert werden, und ab 2050 soll die EU klimaneutral sein. Zur Erreichung dieses Ziel
wurden umfangreiche MalRnahmenpakete mit einer Vielzahl der Reformvorhaben fiir Richtlinien, Ver-
ordnungen und andere Rechtsakte (z.B. das Paket Fit for 55) vorgeschlagen, befinden sich im
Gesetzgebungsprozessen oder sind zwischenzeitlich bereits beschlossen worden. Um den nétigen
Transformationsprozess effektiv planen und lberpriifen zu kénnen, wurde bereits 2018 die Gover-
nance-Verordnung eingefiihrt, die EU-Mitgliedsstaaten dazu verpflichtet, in einem regelmaRig zu
aktualisierenden nationalen Energie- und Klimaplan (NECP) ihre Strategien zur Zielerreichung zu be-
schreiben regelmalig Monitoring-Berichte hierzu zu erstellen.

39. Deutschland hatte bereits vor der Erstellung des NECP eine Vielzahl an MaBRnahmen und Ver-
ordnungen eingefiihrt, die die Langfriststrategie der Energiepolitik der Bundesregierung abbilden. Die
Leitziele fur die angestrebte Systemtransformation wurden im Energiekonzept vom September 2010
festgelegt. Mit Blick auf das Ubereinkommen von Paris zur Begrenzung der menschengemachten glo-
balen Erwdarmung auf deutlich unter 2 °C wurde dann im November der Klimaschutzplan 2050
verabschiedet, und die darin gesetzten Ziele 2019 mit dem Erlass des Bundes-Klimaschutzgesetzes
erstmals gesetzlich verankert. Aufgrund des Beschlusses des Bundesverfassungsgerichtes vom Marz
2021 zur Unvereinbarkeit der zielbezogenen Regelungen des Bundes-Klimaschutzgesetzes mit dem
Grundgesetz wurden die Ziele nochmals prazisiert und verscharft. Bis 2030 sollen demnach die deut-
schen Treibhausgasemissionen um bis zu 65 % gegeniiber 1990 gesenkt und Klimaneutralitdt bereits
2045 erreicht werden.

40. Durch die Beschlisse zum Kernenergieausstieg (2002/2011) und zum Kohleausstieg (2020)
wurden weitere MaRnahmen umgesetzt, die die deutsche Stromversorgung grundlegend trans-
formieren. Das Ziel, unabhangiger von fossilen Brennstoffen zu werden, wird auBerdem durch die
Verabschiedung der nationalen Wasserstoffstrategie im Jahr 2020 ergénzt, die den Rahmen fiir
den Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft in Deutschland setzt. Im Rahmen des sogenannten Oster-
pakets 2022 und weiterer Gesetzgebungsvorhaben wurden dariiber hinaus einige Beschliisse
gefasst, die den Ausbau der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien sowie die zugehdrigen
Infrastrukturvorhaben deutlich beschleunigen sollen. Einen Eckpfeiler dieses Pakets bildet die No-
velle des Erneuerbare Energien Gesetzes (EEG 2023) und die darin festgesetzte Zielsetzung, bis
2030 mindestens 80 % des Bruttostromverbrauchs aus erneuerbaren Energien bereitzustellen.

41. Infolge des Angriffskriegs Russlands im Februar 2022 kam es in Europa zu einer Energiekrise,
die neben zeitweise massiv gestiegenen Erdgas- und Strompreisen auch eine neue Diskussion um
die Sicherstellung von Versorgungssicherheit und die Resilienz im Bereich der Energieimporte ent-
fachte. In der Folge wurden Liefervertrage fir verflissigtes Erdgas aus anderen Staaten
abgeschlossen, entsprechende Infrastrukturvorhaben umgesetzt sowie eine zeitlich befristete Be-
grenzung der Gaspreise fiur Letztverbraucher:innen eingefiihrt. Zudem wurden in einigen EU-
Staaten Eingriffe in den Strommarkt vorgenommen, um den hohen Strompreisen zu begegnen
und die Verbraucher:innen zu entlasten. In Deutschland wurden Kohlekraftwerke wieder in den
Strommarkt zuriickgeholt, damit Erdgas fiir die Stromerzeugung eingespart und die Strompreise
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gesenkt werden kdnnen. Hierbei wurden Braunkohlekraftwerke der Sicherheitsbereitschaft in
eine neue Versorgungsreserve Uberfiihrt, aus der Kraftwerke wahrend der aktivierten Alarm- oder
Notfallstufe des Notfallplans Gas wieder reguldr am Strommarkt teilnehmen diirfen. Stromerzeu-
gungsanlagen aus der Netzreserve (lberwiegend Steinkohlekraftwerke) dirfen in diesen Stufen
ebenfalls wieder regular am Strommarkt teilnehmen. Dariiber hinaus wurde eine Gewinnabschdp-
fung bei Stromerzeugern beschlossen, mit deren Einnahmen die Begrenzung der Strompreise flr
Verbraucher:innen finanziert werden soll. Die eingefiihrten MaBnahmen stehen groRtenteils in
starkem Konflikt zu den Zielen einer Emissionsreduktion sowie dem bisher verfolgten Strommarkt-
Konzept, und sind daher zeitlich beschrankt und mit der klaren Begrenzung auf die Krisenbewalti-
gung umgesetzt worden. Umso wichtiger ist es, zlgig grundlegende Reformen des
Energiemarktdesigns auf den Weg zu bringen, die die Erreichung des nationalen Klimaziels effi-
zient unterstitzen.

42.  Zur Uberpriifung der Fortschritte des Energiekonzepts und des Umsetzungstandes entsprechen-
der MaBnahmen hat die Bundesregierung einen Monitoring-Prozess gestartet, um bei Bedarf
nachsteuern zu kénnen. Dazu bestellte die Bundesregierung im Oktober 2011 eine unabhangige Ex-
pertenkommission mit vier Mitgliedern, welche die vom Bundesministerium fiir Wirtschaft und
Klimaschutz (BMWK) zu erstellenden Monitoring-Berichte begutachten und kommentieren sollen. Die
Monitoring-Berichte liefern im Schwerpunkt einen faktenbasierten Uberblick zur Energiewende. Auf-
grund der aktuellen dynamischen energiewirtschaftlichen Gesamtsituation und ihren besonderen
energiepolitischen Herausforderungen hat das BMWK die Expertenkommission gebeten, eine Analyse
zur aktuellen Situation am Strommarkt und zu Weiterentwicklungsmaoglichkeiten des Strommarktde-
signs vor dem Hintergrund der Energiewende zu erstellen.

43. Die vorliegende Stellungnahme gibt einen Uberblick tiber die aktuelle Situation im deut-
schen und europaischen Strommarkt und zeigt Weiterentwicklungsbedarfe sowie mogliche
Handlungsoptionen zum Strommarktdesign auf. Zur Bewertung geeigneter Handlungsoptionen
werden in Kapitel O Kriterien in den verschiedenen Dimensionen vorgeschlagen, die durch eine
mogliche MalRnahme berihrt werden. Dabei stellt das energiepolitische Zielfiinfeck einer siche-
ren, preisglinstigen, verbraucherfreundlichen, effizienten und umweltvertraglichen
Energieversorgung (§ 1 (1) EnWG) den konzeptionellen MaRstab zur Bewertung dar. Die aus Sicht
der Expertenkommission wichtigsten Randbedingungen, die bei der Gestaltung des Marktdesigns
zu bericksichtigen sind, werden in Kapitel 3 dargestellt. Kapitel 6 bis 7 beschreiben verschiedene
Teilbereiche des Marktdesigns und diskutieren unterschiedliche Handlungsoptionen im Detail.
Eine Ubersicht dieser diskutierten Handlungsoptionen ist in Abbildung 1 dargestellt.
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Abbildung 1: Thematische Gliederung fiir die Diskussion zur Weiterentwicklung des Strommarktdesigns
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44. Kapitel 4 umfasst die Koordinierungsaspekte des Marktdesigns und stellt den GroBhandels-

markt, krisenbedingte Eingriffe, Flexibilitdtsoptionen und den Einfluss von Netzentgelten auf die
Koordinierung vor. Im Kapitel 5 werden Optionen fiir die Schaffung von Investitionsanreizen, die
vor allem fir die ausreichende Bereitstellung von Kapazitdaten im Bereich der erneuerbaren Ener-
gien, der einlastbaren Kraftwerke sowie von Nachfrageflexibilitdit und Speichern noétig sind,
diskutiert. Um Netzengpasse zu vermeiden, ist die Lokalisierung von Erzeugung und Verbrauch
relevant, die Uiber entsprechende lokale Anreizsignale beeinflusst werden kann. Diese Thematik
wird in Kapitel 6 behandelt (u.a. Nodal Pricing, mehrere Gebotszonen, marktbasierter Redispatch
und regional differenzierte erzeugungsseitige Netzentgelten und Forderungen). Kapitel 7 adres-
siert die Bezahlbarkeit sowie Wettbewerbsfahigkeit und stellt MaBnahmen zur Entlastung der
Verbraucher:innen bei Stromkosten vor.
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2. Kriterienraster

45. Im Hinblick auf die Ausgestaltung des Strommarktdesigns ist es wichtig, aktuelle und zukiinf-
tige Instrumente und MalRnahmen auch vor ihrer Implementierung hinreichend zu evaluieren.
Zentral missen dabei die Fragen sein, inwiefern Instrumente und MalRnahmen innerhalb eines
gegebenen Zeitraumes einerseits einen tatsichlichen Beitrag leisten kénnen, und andererseits
sind wichtige Aspekte einer nachhaltigen Entwicklung zu beachten. Die Eignung politischer Instru-
mente sollte grundsatzlich einer systematischen Priifung unterzogen werden. Zur strukturierten
Vorbereitung kiinftiger Entscheidungen kann ein vorab definiertes Kriterienraster zur Systemati-
sierung, Nachvollziehbarkeit, Transparenz und zur Evaluierung beitragen. Es bietet zudem die
Moglichkeit, die Wechselwirkungen, das heiRt die Synergien und Zielkonflikte zwischen einzelnen
Kriterien, aber auch zwischen MaRnahmen selbst aufzuzeigen sowie alternative MaRnahmen an-
hand ihrer individuellen Starken und Schwachen zu vergleichen. Ausgangspunkt kdnnte das
Kriterienraster auf dem Weg zur Klimaneutralitat der Expertenkommission aus dem Jahr 2021 sein
(EWK, 2021). Im Folgenden werden 15 Kriterien vorgestellt (Tabelle 1). Diese kdnnen gleicherma-
Ben auf den Status Quo wie auf die im Verlauf diskutierten Optionen angewandt werden. Zu den
einzelnen Kriterien werden wiederum unterschiedliche Aspekte angefiihrt, die zur Bewertung her-
angezogen werden kdnnen.

46. Das Kriterienraster beginnt mit der Betrachtung der Effektivitdt, das heiRt inwiefern eine
MalRnahme einen Beitrag zur Transformation des Energiesystems leistet. Dabei sollte sowohl die
kurze als auch die lange Frist in Betracht gezogen werden. Der Rahmen des Strommarktes der
Zukunft muss dieser Transformationsherausforderung gerecht werden.

47. Damit die Transformation wirtschaftlich leistbar bleibt, ist das Kriterium Effizienz entschei-
dend. Einerseits geht es dabei darum, die Systemkosten insgesamt moglichst gering zu halten.
Andererseits missen auch die Umsetzungskosten der MaRnahme an sich betrachtet werden. Die
Kosteneffizienz setzt den Effekt einer MaBnahme in Relation zu deren Kosten. Bei dieser Betrach-
tung ist die wirtschaftliche Planungssicherheit fiir die Akteure, deren Investitionen einen
entscheidenden Beitrag zur Systemtransformation darstellen, ein relevantes Kriterium. Diese kann
beispielsweise liber die erwartete Rendite gemessen werden, die eine Investition nach sich zieht.
Sowohl wirtschaftliche als auch politische und unternehmensinterne Rahmenbedingungen kon-
nen darauf Einfluss haben. Offensichtlich hat die Planungssicherheit Rickwirkungen auf die
Geschwindigkeit und Tiefe der Transformation und damit auf die Effektivitat. Fiir eine MalRnahme
ist auch entscheidend, inwiefern sie einen Beitrag zur Wirtschaftsleistung darstellt. Direkte Effekte
kénnten etwa durch Verbesserungen in der Funktionsfahigkeit des Wettbewerbs auftreten oder
durch eine Steigerung der Innovationskraft. Auch wenn augenscheinlich kein direkter Effekt auf
die Wirtschaftsleistung gegeben ist, muss hinterfragt werden, ob nicht dennoch indirekte Effekte
auftreten kénnen. Besonders im internationalen Kontext kdnnen Verzerrungen des Wettbewerbs
oder der Preise beispielsweise zu einer Abwanderung von Unternehmen fiihren.
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48. Das Kriterium der Resilienz betrachtet die Fahigkeit eines Systems, mit Stérungen umzuge-
hen. Sie ist abhangig von Diversitat, Feedbackmechanismen, flexibler Kopplung und Modularitat.
Ist ein System divers, kann die Gesamtwirkung von Stérungen verringert werden, da Stérungen
sich unterschiedlich auf dessen einzelne Bestandteile auswirken. Feedbackmechanismen liefern
Informationen, die die Lernfahigkeit eines Systems starken. Flexible Kopplung ermoglicht die
schnelle Trennung verschiedener Bestandteile voneinander. Modularitdt erlaubt das Ersetzen feh-
lerhafter Bestandteile. Das Kriterium der Sicherheit unterteilt sich hinsichtlich der Transformation
des Energiesystems in die Teilaspekte Energiesicherheit und Versorgungssicherheit. Die Energie-
sicherheit bezieht sich auf die Sicherheit in der Versorgung mit Energieressourcen. Geeignete
Indikatoren zur Messung und Evaluierung sind sowohl solche, die auf Preisentwicklungen basie-
ren, als auch solche, die potentielle Probleme veranschaulichen. Daneben sind internationale
Abhangigkeiten abzubilden. Die Versorgungssicherheit hingegen bezieht sich auf die Zuverlassig-
keit der Stromversorgung. Als Indikator dafiir eignet sich zum Beispiel der Umfang der gesicherten
Leistung im Verhaltnis zur Jahreshdchstlast oder die jahrlichen Investitionen in die Elektrizitats-
netze.

49. Umwelt- und Ressourcenschonung sind Aspekte, die fir nachhaltige Entwicklung generell
und die Transformation des Energiesystems im Besonderen von Bedeutung sind. Dabei wird so-
wohl die Inanspruchnahme erneuerbarer Ressourcen wie auch nicht erneuerbarer Ressourcen
angesprochen. Quantitative Indikatoren wie Treibhausgas-Emissionen oder der Ausstol} von Luft-
schadstoffen koénnen ebenso herangezogen wie deskriptive Indikatoren. Im engen
Zusammenhang mit dem zuletzt genannten Kriterium steht der Schutz der menschlichen Gesund-
heit. Negative Auswirkungen auf diese konnen durch Energieproduktion, -transport und -nutzung
entstehen.

50. Fir jede MalRnahme miissen der Zeithorizont und der optimale Zeitpunkt der Implementie-
rung evaluiert werden. Es stellt sich jeweils die Frage, ob sie langfristig und/oder kurzfristig sinnvoll
ist und ob sie zur Erreichung lang- und/oder kurzfristiger Ziele beitragt. Manahmen, die in der
kurzen Frist sinnvoll sind, sind dies nicht notwendigerweise auch in der langen Frist. Gerade die
jingste Diskussion um das Strommarktdesign der Zukunft war gepragt von der augenblicklichen
Energiekrise. Veranderungen des Strommarktdesigns missen jedoch auch die langfristigen Aus-
wirkungen der Rahmensetzung im Blick behalten, insbesondere hinsichtlich der
Investitionsanreize. Dabei ist es neben dem Zeithorizont auch wichtig, den richtigen Zeitpunkt fir
die Implementierung einer MaRnahme zu bestimmen. Ein entscheidender Aspekt in diesem Kon-
text ist auch die Umsetzungs-Geschwindigkeit, die maRgeblich fiir die Wirksamkeit einer
MaRnahme sein kann. Vor diesem Hintergrund ist ein Phasenmodell fiir die Anderungen im Strom-
marktdesign sinnvoll, welches MaRnahmen zeitlich priorisiert und das Monitoring, die Evaluation
und gegebenenfalls die Revision der Eingriffe mitdenkt. Damit die Systemtransformation nicht
durch Rahmenbedingungen gebremst wird, ist das Kriterium Governance bedeutsam. Mallnah-
men bedirfen einer einfachen Koordinierung auf regionaler, nationaler und internationaler, das
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heiRt primar europdischer, Ebene. Die erfolgreiche Implementierung von MaRnahmen bedingt Ko-
harenz auf den verschiedenen Ebenen und zwischen den beteiligten Akteuren. Bei der Planung
von Anpassungen muss die administrative Kapazitdt des Staates sowohl mit Blick auf die Umset-
zung als auch hinsichtlich des laufenden Aufwands mitgedacht werden.

51. Das Strommarktdesign muss die Legalitat beachten. Das Kriterium der Legalitat beinhaltet
drei Aspekte: Die rechtsetzenden Akteure und ihre Kompetenzbereiche, die rechtliche Handlungs-
form, in der die MaRnahme umgesetzt wird, sowie eine Vereinbarkeitspriifung mit dem geltenden
Recht. Stehen die Akteure und die Handlungsform einer MaRnahme bereits fest, so erfolgt ledig-
lich die Priifung hinsichtlich der Rechtsvereinbarkeit. Sollte die Prifung eine Unvereinbarkeit
ergeben, kénnen Anderungsvorschlige unterbreitet werden. Sollte die Ausgestaltung der MaR-
nahme noch unvollsténdig sein, kann empfohlen werden, welche Akteure eine MaRnahme mit
dem geltenden Recht vereinbar machen, und bei welcher rechtlichen Handlungsform dies der Fall
ist. Die Rechtsvereinbarkeitsprifung muss sowohl auf nationaler und europaischer Ebene als auch
auf internationaler Ebene erfolgen. Ob mogliche Risiken zumutbar sind und die Selbstbestim-
mungsrechte der betroffenen Individuen als gewahrt angesehen werden, ist eine Frage der
Akzeptanz. Auch dieses Kriterium umfasst eine internationale Perspektive und kntpft unmittelbar
an die Legalitat an. International legale MaBnahmen miissen eine Grundlage fir faire internatio-
nale Partnerschaft bilden. Eine llickenlose Legitimationskette der verantwortlichen Institution ist
ein erster Schritt zur Legitimitat. Hinzu kommt die Frage, ob das grundsatzliche Vorgehen prafe-
renzunabhangig als fair und rechtmaBig empfunden wird. Die Legitimitat wird gestarkt, wenn sie
mit dem grundsatzlichen Narrativ aller Akteur ibereinstimmt.

52. Dariiber hinaus sind Aspekte der sozialen Auswirkungen von Anderungen im Marktdesign
mit in die Betrachtung einzubeziehen. So wird in der politischen und 6ffentlichen Debatte intensiv
Uber die Verteilungswirkungen der Energiewende diskutiert. Die Forderung des sozialen Zusam-
menhalts bildet einen Grundstein fiir das gesellschaftliche Zusammenleben. An dieser Stelle
richtet sich der Blick, im Gegensatz zu den bisher betrachteten Kriterien ethische Akzeptanz und
Legitimitat, auf die Daseinsvorsorge. Der Schutz verwundbarer Gruppen und die gerechte Lasten-
verteilung ist eine bestehende Pflicht gegeniiber gegenwartigen Mitgliedern der Gesellschaft. Im
Sinne der Generationengerechtigkeit muss auch den kiinftigen Mitgliedern der Gesellschaft ein
ausreichendes MaR technischer Infrastruktur hinterlassen. Daflir muss der Staat sowohl als Inves-
tor auftreten, als auch Einnahmen generieren, um kiinftige Investitionen zu ermaéglichen. Nicht
zuletzt spielt fir die Akzeptanz und Durchsetzbarkeit von Anpassungen der Rahmenbedingungen
deren soziale Ausgewogenheit eine entscheidende Rolle.

53. Beider MaRnahmenevaluation istimmer auf Synergien und Zielkonflikte zwischen den Mal3-
nahmen zu achten. Werden einzelne MalBnahmen fiir sich genommen evaluiert, droht das
systemische Zusammenspiel der MalRnahmen aus dem Blick zu geraten. Daher muss stets eine
ganzheitliche Perspektive eingenommen werden. Synergien und Trade-Offs miissen erfasst wer-
den, indem MalRnahmen im Bezug zueinander gesehen und evaluiert werden.
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Tabelle 1: Kriterienraster

Kriterium Aspekte und Indikatoren

Kurzfristige Perspektive
Effektivitat

Langfristige Perspektive

Systemkosten
Effizienz (statisch und
dynamisch)
Umsetzungskosten
. . . . Erwartete Rendite
Wirtschaftliche Pla- Planungssicherheit
nungssicherheit flr Investitionen

Unsicherheiten

Funktionsfahigkeit des Wettbewerbs
Direkte Effekte

. . Innovationskraft
Beitrag zur Wirt-

schaftsleistun
& Verzerrung von Wettbewerbsbedingungen und Preisen

Indirekte Effekte
Abwanderung von Unternehmen, Kapital und Arbeitsplatzen

Feedbackmechanismen

Diversitat
Resilienz
Flexible Kopplungen
Modularitat
Ex-Post Indikatoren (Preisentwicklungen)
Energiesicherheit
Ex-Ante Indikatoren (Veranschaulichung potentieller Probleme)
Umfang der gesicherten Leistung im Verhaltnis zur Jahreshdchst-
last
Sicherheit

Value of lost load, System Average Interruption Duration Index

Versorgungssicherheit
Diversifikationsindex fiir die wichtigsten Exportlander und Energie-
trager

Jahrliche Investitionen in die Elektrizitatsnetze

Nicht-erneuerbare Ressourcen Ressourcenverbrauch
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Umwelt- und Res-

Ressourcenproduktivitat

Verbrauch an kritischen Rohstoffen (z.B. seltene

Erden)

sourcenschonung

Erneuerbare Ressourcen

Flachenverbrauch

Kulturelle Funktionen der Natur

Landschaftsbild (deskriptive Indikatoren)

Schutz der menschliche

n Gesundheit

Zeithorizont und opti-
maler Zeitpunkt der
Implementierung

Ubereinstimmung mit langfristiger Vision

Optimaler Zeitpunkt der Implementierung

Langfristige Wirkung

Kurzfristige Wirkung

Reife des Produkts und Skalierbarkeit

Umsetzungs-Geschwindigkeit

Governance

Koordinierungsbedarf zwischen regionaler, nationaler und europdischer Ebene

Koharente Gestaltung von MalRnahmen

Legalitat

Rechtliche Handlungsform

Vereinbarkeit mit

National/européisch

geltendem Recht .
International

Akzeptanz

Zumutbarkeit der entstehenden Risiken fir die Betroffenen

Vereinbarkeit mit dem Selbstbestimmungsrecht

Generationengerechtigkeit

Aufbau fairer internationaler Partnerschaften

Internationale Verantwortung

Legitimitat

Akzeptanz des Verfahrens

Legitimitat des Ver-
fahrens

Verfahrensstandards

Transparenz des Verfahrens
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Teilhabe am Verfahren

Legitimitat der Mal3-
nahme selbst

Ubereinstimmung mit grundsatzlichem Narrativ aller Akteursgruppen

Ubereinstimmung mit individuellen Meinungsbildern der Akteure

Forderung des sozia-
len Zusammenhalts

Daseinsvorsorge fir
gegenwadrtige Mit-
glieder der
Gesellschaft

Schutz vulnerabler Gruppen

Gerechte Lastenverteilung (gegenwartige Generation)

Daseinsvorsorge filr
zukinftige Mitglie-
der der Gesellschaft

Auswirkungen auf Einnahmen und Ausgaben des 6ffentlichen Haushalts

Generationengerechtigkeit (generationstbergreifend)

Synergien und Ziel-
konflikte

Zielkonflikte

Uberschneidung mit MaBnahmen gleicher Zielsetzung

Quelle: Eigene Darstellung.
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3. Ubergreifende Bedingungen fiir das Gelingen der Transformation

Das Wichtigste in Kiirze

Bei der Wahl eines geeigneten Marktdesigns gibt es eine Vielzahl von Randbedingungen, die beriicksichtigt wer-
den missen. In dieser Stellungnahme wurden die aus Sicht der Expertenkommission zentralen Randbedingungen
in sieben Kategorien unterteilt.

Liberalisierung der Energiemdrkte: Die Liberalisierung der Strommarkte in der EU bildet eine zentrale Rahmen-

bedingung fiir die Entwicklung des Strommarktdesign in Deutschland und der Europaischen Union. Die zentralen
Elemente des EU-Liberalisierungsmodells sind die Entflechtung des Netzgeschaftes von Erzeugungs- und Ver-
marktungsaktivitaten, unabhangige Regulierungsbehoérden, europaische Institutionen zur Koordination der
Strommarktintegration sowie der Netzentwicklung, des Netzbetriebes und der Versorgungssicherheit, Vorgaben
zur Ausgestaltung der Netzausbauplanung sowie die vollstindige Offnung der Endkundenmirkte fiir den Wett-
bewerb und die freie Preisbildung. Hierzu hat sich im Zeitverlauf eine groRe Bandbreite von rechtlichen
Regelungen entwickelt, in die sich die Strommarktreformen einpassen missen bzw. bei denen weitergehende
Reformen Anderungen bedingen.

Beihilferegelungen der Europdischen Union: Alle staatlichen Unterstiitzungs- und FinanzierungsmaBnahmen un-

terliegend der européischen Beihilfekontrolle, mit der Wettbewerbsverzerrungen innerhalb des europaischen
Binnenmarktes vermieden werden sollen. Die Leitlinien fiir die Genehmigung solcher Beihilfen sehen detaillierte
Vorgaben fir die Finanzierung erneuerbarer Energien, fiir den Bereich von Steuern oder steuerdhnlichen Abga-
ben, flir MaRnahmen zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit, fiir die Infrastruktur und fiir die Entlastung
energieintensiver Unternehmen vor. Verdnderungen des Beihilferahmens werden im Zuge der Krisenbekdamp-
fung auch fiir den langerfristigen Zeithorizont diskutiert.

EU-Emissionshandelssystem als zentrale klimapolitische Vorgabe: Nach einer Vielzahl von Reformen bildet der

EU ETS ein hoch wirksames Instrument zur Verdrangung emissionsintensiver Kraftwerke und zur deutlichen Ver-
besserung der Wirtschaftlichkeit fir regenerative Stromerzeugungsoptionen. Im Rahmen der aktuellen
Novellierung wird sich fiir den Stromsektor noch deutlich vor 2038 die Notwendigkeit der Klimaneutralitat er-
geben. Mit der Einflihrung eines zweiten Emissionshandelssystems (ETS-2) fiir den StraRenverkehr sowie Ge-
baude und viele der nicht vom EU ETS erfassten Industriesektoren und der damit einhergehenden Ausweitung
der CO2-Bepreisung werden die Anreize zur Substitution von fossilen Brennstoffen u.a. durch Strom oder (strom-
basierten) Wasserstoff deutlich steigen. Die Verstarkung bzw. Erweiterung der CO2-Bepreisung wird allerdings
zu Herausforderungen in den Bereichen Verteilungsgerechtigkeit und Wettbewerbsfahigkeit flihren. Hier mis-
sen zielfihrende Kompensationsinstrumente eingefiihrt werden bzw. sind bereits ergriffen worden.

Digitalisierung: Die Ausstattung von Netzbetriebsmitteln, Erzeugungs- und Verbrauchsanlagen sowie Speichern
mit Informations- und Kommunikationstechnik ist eine wichtige Voraussetzung fir die effiziente automatisierte
Koordination im Stromsystem. Hierflir missen auch die entsprechenden energiewirtschaftlichen Prozesse um-
gestellt und moglichst vollstindig digitalisiert werden. Wahrend der Automatisierungsgrad im Ubertragungsnetz
bereits sehr hoch ist, finden sich in den Verteilnetzen weiterhin vorwiegend analoge Lésungen mit wenig Kom-
munikationsausstattung und somit beschrankter Information tber den jeweiligen Netzzustand. Eine wichtige
laufende Entwicklung in den Verteilnetzen ist der Smart Meter Rollout, dessen Start sich immer wieder verzégert
hatte und der nun von allen Messstellenbetreibern bis spatestens 2025 begonnen werden muss. Der Fahrplan
sieht vor, dass bis 2032 alle Messstellen zumindest mit einem digitalen Zahler ausgestattet sind. Ebenfalls ab
2025 missen dynamische Tarife fir Kunden mit intelligenten Messsystemen angeboten werden.
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Vereinfachung und Beschleunigung der Planungs- und Genehmigungsverfahren: Bis jetzt wird insbesondere der

Ausbau der erneuerbaren Energien und der Energieinfrastruktur durch komplexe und langwierige Planungs- und
Genehmigungsverfahren ausgebremst. Dadurch und durch die damit verbundene Unsicherheit droht eine deut-
liche Verzogerung der Ausbauziele und damit der Erreichung der Klimaschutzziele 2030. Die grofiten
Herausforderungen fiir die Zielerreichung bestehen aus heutiger Sicht beim Ausbau von Windenergieanlagen an
Land. Entscheidend fiir die Wiederbelebung des Marktes ist die Beschleunigung der Genehmigungsverfahren
und die Beseitigung von Hurden. Mit der Novellierung des Erneuerbaren Energien Gesetzes (EEG 2023) liegen
ZielgroRen vor, die das Erreichen des 80 %-Ziels erméglichen. Fraglich bleibt jedoch, ob mit dem EEG 2023 allein
die erforderlichen Rahmenbedingungen gesetzt wurden, um diese Zielwerte auch in der Realitdt zu erreichen.

Zertifizierung von klimaneutralen Energietrédgern: Fir die Umsetzung vieler Mechanismen nicht nur im Kontext

des Strommarktdesigns, zur Entscheidungsunterstiitzung von Verbrauchern, Unternehmen und Finanzmarktak-
teuren, fur die effektive Sektorintegration, den Aufbau klimaneutraler Wertschépfungsketten sowie auch um
wirksamen internationalen Klimaschutz zu ermdglichen, werden klare Zertifizierungsstandards fiir klimafreund-
liche Energietrager bendtigt. Dazu miissen einerseits Methoden fiir die Zertifizierungsinhalte entwickelt werden,
flr die CO2-Emissionen auch aus den vorgelagerten Prozessketten ein wichtiger Parameter sind. Daneben miis-
sen Infrastrukturen fiir die marktweite Nutzung von Zertifikaten (Herkunftsnachweisen) geschaffen werden. Fir
die Zertifizierung von Strom aus erneuerbaren Energien sind die Methoden und Infrastrukturen in der Europai-
schen Union sehr weitgehend etabliert. Vor allem fiir Wasserstoff und Wasserstoffderivate bestehen seitens
verbindlicher methodischer Grundlagen und auch der internationalen Abstimmung noch massive Defizite.

Koordinierter Ausbau der Netzinfrastrukturen: Mit Blick auf das Ziel der Klimaneutralitat im Jahr 2045 ist ein um-

fangreicher Umbau der Transport-, Verteil- und Speicherinfrastruktur fiir Energie notwendig. Neben den
bestehenden Strom- und Gasnetzen mussen Infrastrukturen fiir den Transport, die Verteilung und die Speiche-
rung von Wasserstoff und synthetischen Energietragern friihzeitig angepasst und ausgebaut werden (als ,No
Regret“-MaRnahme). Dabei ist eine langfristige und vor allem integrierte Netzausbauplanung fiir die verschiede-
nen Energietrager zentral.

54. Beider Wahl eines geeigneten Marktdesigns gibt es eine Vielzahl von Randbedingungen, die
beriicksichtigt werden missen. In dieser Stellungnahme wurden die aus Sicht der Expertenkom-
mission zentralen Randbedingungen in sieben Kategorien unterteilt, sieheAbbildung 2, die in den
folgenden Unterkapiteln vorgestellt und diskutiert werden.
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Abbildung 2: Einbettung der Bedingungen (Koordination/Finanzierung/Lokalisierung/Stromkosten) fiir das
Gelingen der Transformation
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Genehmigung
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Quellen: Eigene Darstellung

3.1. Liberalisierung der Energiemarkte

55. Die mit den ersten Energiemarktrichtlinien der Européischen Union im Jahr 1996 (Elektrizi-
tat) bzw. 1998 (Gas) begonnene Liberalisierung (EU, 1997 und EU, 1998) bildet eine entscheidende
Rahmenbedingung auch flr das Strommarktdesign in Deutschland und in der Europaischen Union.
Nach insgesamt drei Zwischenschritten der Marktoffnung wurden mit dem dritten Energie-Bin-
nenmarktpaket im Jahr 2009 die grundsatzlichen Strukturen des EU-Binnenmarkts fir Strom (wie
auch fiir den im Folgenden nicht weiter behandelten Bereich Erdgas) geschaffen. Uber eine Reihe
von weiteren ReformmaRnahmen wurden bis 2019 die derzeit geltenden rechtlichen Rahmenbe-
dingungen fiir den Strombinnenmarkt geschaffen (EU, 2019c; EU, 2019b; EU, 2011 und EU 2019a).

56. Die zentralen Elemente der Liberalisierung sind erstens die Entflechtung des Netzgeschaftes
von Erzeugungs- und Vermarktungsaktivitdten, zweitens die Schaffung unabhangiger Regulie-
rungsbehorden, drittens die Schaffung europaischer Institutionen zur Koordination der
Strommarktintegration sowie der Netzentwicklung, des Netzbetriebes und der Versorgungssicher-
heit (ACER, Entso-E etc.), viertens Regelungen zur Ausgestaltung der Netzausbauplanung sowie
finftens die vollstandige Offnung der Endkundenmarkte fiir den Wettbewerb und die freie Preis-
bildung.
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57. Die Entflechtung der Netzaktivititen sowohl auf der Ubertragungs- wie auch auf der Verteil-
netzebene bildet eine zentrale Voraussetzung fiir das europaische Liberalisierungsmodell. Die
Entflechtungsvorgaben reichen bis hin zur eigentumsrechtlichen Entflechtung, haben jedoch fir
Ubertragungs- und Verteilnetze eine unterschiedliche Eingriffsintensitat (Art. 35 bis 39 sowie 43
bis 45 Strom-Binnenmarkt-RL); bei Verteilnetzbetreibern auch abhangig von der GroRe (fiir Ver-
teilnetzbetreiber mit weniger als 100.000 angeschlossenen Kunden koénnen einzelne
Erleichterungen bei den Entflechtungsregelungen erfolgen).

58. Mit der Strommarktliberalisierung in der Europaischen Union haben sich die meisten EU-
Staaten fiir ein dezentrales Liberalisierungsmodell entschieden, in dem der Ausgleich zwischen
Stromeinspeisung und -abgabe dezentralen Bilanzkreisverantwortlichen (ibertragen wird (Art. 5
Strom-Binnenmarkt-VO).

59. Eine zentrale Rolle in der europdischen Koordination des Strom-Binnenmarktes kommt der
Agentur fiir die Zusammenarbeit der Regulierungsbehérden (ACER) zu. Diese Agentur bereitet die
fir technische Umsetzung des Strommarkts und des Netzbetriebs und damit in vielen Einzelfragen
des Strommarktdesigns hoch relevanten Netzkodizes! vor und spielt auch eine zentrale Rolle mit
Blick auf die Uberpriifung der Gebotszonen (Art. 14 Strombinnenmarkt-VO bzw. Art 5 (7) ACER-
VO).

60. Neu geschaffen wurden in Ergdnzung zum Verband der européischen Ubertragungsnetzbe-
treiber (Entso-E) mit dem Binnenmarktpaket von 2019 auch die regionalen Koordinationszentren,
in deren Aufgabenbereich vor allem die Vielzahl der methodischen, Analyse- und Bewertungsfra-
gen mit Blick auf Netze und Versorgungssicherheit fallt (Art. 37 bis 46 Strom-Binnenmarkt-VO).

61. Die Strom-Binnenmarkt-VO enthalt zudem eine Reihe sehr detaillierter Vorgaben fiir die Ka-
pazitdtsvergabe bei Netzengpdssen (Art. 16 Strom-Binnenmarkt-VO), wobei insbesondere auf die
Vorgabe von Mindestwerten fiir die verfiigbaren Ubertragungskapazititen des gebotszoneniiber-
greifenden Handels auf 70% hinzuweisen ist (Art 16 (8) Strom-Binnenmarkt-VO), die bis Ende 2025
zu erreichen ist (Art. 15 (2) Strom-Binnenmarkt-VO).

62. Neben Vorschriften fur die Grundprinzipien der Netzzugangs, Netznutzungs- und Netzaus-
bauentgelte (Art 18 Strom-Binnenmarkt-VO) sowie die Engpasserldse (Art 18 Strom-Binnenmarkt-
VO) enthilt die Binnenmarktverordnung auch detaillierte Vorschriften zur Zuldssigkeit sowie zur
Ausgestaltung von Kapazitatsmechanismen (Art. 21 bis 26 Strom-Binnenmarkt-VO). Dazu gehéren
neben methodischen Vorgaben fiir die Bewertung der System- und Versorgungssicherheit vor al-
lem die Berlicksichtigung grenziiberschreitender Effekte sowie die grenziiberschreitende

! Fir das Marktdesign sind hier vor allem die Leitlinie fir die Kapazitatsvergabe und das Engpassmanagement (EC, 2015), die Leitli-
nie Uber dem Systemausgleich im Elektrizitatsversorgungssystem (EC, 2017) sowie die Leitlinie fiir die Vergabe langfristiger Kapazitat (EC,
2016) von besonderer Bedeutung
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Beteiligung von Kapazitaten, die zeitliche Befristung, die wettbewerbliche Vergabe, die Beteiligung
von Laststeuerung und Energiespeichern sowie 6kologische Mindeststandards.

63. Nach den Vorschriften der Strom-Binnenmarktrichtlinie (Art. 51 Strom-Binnenmarkt-RL)
missen die Ubertragungsnetzbetreiber in einem zweijahrigen Turnus zehnjahrige Netzentwick-
lungsplane vorlegen, die sich auf die jeweils plausiblen Projektionen zu Angebot und Nachfrage
stltzen, umfangreich konsultiert werden missen und konsistent zu den EU-weiten Netzentwick-
lungspldanen sein missen. Diese missen entsprechend der Strom-Binnenmarktverordnung (Art.
48 Strom-Binnenmarkt-VO) ebenfalls alle zwei Jahre mit einer Vorschau von 10 Jahren durch die
Entso-E erstellt werden (TYNDP — Ten-Years Network Development Plan). Neben dieser Koordina-
tion des Netzausbaus hat die Europdischen Union mit der Verordnung zu den transeuropaischen
Energienetzen Festlegungen zu vorrangigen transeuropaischen Energieinfrastrukturkorridoren
und -gebiete getroffen (EU, 2020).

64. Die Strom-Binnenmarktrichtlinie trifft schlieRlich weitgehende Vorgaben zur Starkung der
Verbraucher hinsichtlich des Lieferantenwechsels, aber auch zur Teilnahme am Strommarkt, sei
es Uber Biirgerenergiegemeinschaften (Art. 16), Aggregation (Art. 17), Information (Art. 18) oder
intelligente Messsysteme (Art. 19 bis 21). Bezlglich der Preisbildung ist insbesondere darauf hin-
zuweisen, dass die EU-Binnenmarktrichtline die Vorgabe trifft, dass in den Strompreisen das
tatsachliche Angebot und die tatsachliche Nachfrage zum Ausdruck kommt (Art. 3 (2) Strom-Bin-
nenmarkt-RL).

65. Zusammenfassend resultieren aus dem rechtlichen Rahmen fiir den Strombinnenmarkt
strikte Vorgaben fiir die Ausgestaltung vieler Elemente des Strommarktdesigns. Auf einer tiberge-
ordneten Ebene betrifft dies vor allem eine sehr klare Rollenzuweisung (und -begrenzung) der
unterschiedlichen Strommarktakteure, ein sehr hohes MaR an Transparenz in allen Bereichen, den
Abbau grenziiberschreitender Handelshemmnisse, den Netzausbau und die effiziente Netzbewirt-
schaftung, den Vorrang wettbewerblicher Mechanismen und freier Preisbildung, die Wahl- und
Wechselfreiheit der Stromverbraucher sowie die groStmogliche Einbeziehung der Verbraucher in
alle Strommarktfunktionen.

3.2. Beihilferegelungen der Europaischen Union

66. Der europdische Binnenmarkt ist ein zentraler Pfeiler der europdischen Union. Um den
freien Wettbewerb von Technologien und Unternehmen zu gewahrleisten bzw. Wettbewerbsver-
falschungen zu verhindern, enthalten die europaischen Vertrage zunachst ein grundsatzliches
Verbot staatlicher Subventionen (Beihilfen). Einzelne, in der Allgemeinen Gruppenfreistellungs-
verordnung (AGVO) definierte Bereiche sind von diesem Beihilfeverbot ausgenommen. Fiir den
Strommarkt relevante Bereiche sind hier jedoch nicht beinhaltet, so dass solche Beihilfen grund-
satzlich bei der Kommission notifiziert und genehmigt werden miissen. Fiir diese Genehmigungen
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hat die Europdische Kommission eine Verwaltungsvorschrift (Leitlinien fir staatliche Klima-, Um-
weltschutz- und Energiebeihilfen — KUEBLL und EC, 2022a) erlassen, an der sich ihre
Entscheidungen grundsatzlich orientieren, die jedoch auch gewisse Freiheitsgrade lasst. Neben
den KUEBLL sind fir ausgewahlte Bereiche auch weitere Beihilfeleitlinien erlassen worden, zum
Beispiel fir die Kompensation der liber die Strommarkte vermittelten (indirekten) CO,-Kosten des
EU ETS fir stromintensive Industrien (EC, 2020).

67. Im Rahmen der aktuellen Energiekrise wurden die beihilferechtlichen Vorschriften im Rah-
men des Temporary Crisis Frameworks (TCF) bis Ende 2023 gelockert (EC, 2022d). Danach soll die
Genehmigung neuer Beihilfen jedoch wieder allein auf die KUEBLL abstellen. Gleichwohl wird der-
zeit auch eine Veranderung der Beihilfereglungen diskutiert, die Europaische Kommission hat dazu
einen Meinungsbildungsprozess mit den Mitgliedstaaten eingeleitet.

68. Die BeihilfemalRnahmen der Mitgliedstaaten werden notifiziert und von der Kommission oft
mit Auflagen genehmigt, die dann wiederum zu Anpassungsbedarfen bei den entsprechenden In-
strumenten fihren.

69. Mit Blick auf die fuir das Strommarktdesign relevanten Themenfelder enthalten die KUEBLL
Vorgaben in ganz verschiedenen Bereichen:

e Beihilfen fir die Férderung erneuerbarer Energien und von Energieeffizienz (Kap. 4.1
KUEBLL);

Beihilfen in Form von Steuern oder steuerahnlichen Abgaben;

Beihilfen zur Gewéhrleistung der Versorgungssicherheit;

Beihilfen fiir Infrastruktur;

Beihilfen fiir die ErmaRigung von Stromabgaben fir energieintensive Unternehmen

70. Auf grundsatzlicher Ebene erfordern die KUEBLL einen Nachweis der Fordernotwendigkeit
entweder auf Programmebene (fliir Fordergesetze oder -Richtlinien) oder Projektebene (fur Ein-
zelforderungen von Unternehmen). Bei umfassenden Fordergesetzen (EEG, KWKG,
Kapazitatsinstrumente) sollen Beihilfen durch Ausschreibungen vergeben werden (RNr. 49 und 50
KUEBLL). Diese Ausschreibungen kdnnen unter bestimmten Voraussetzungen jedoch fir be-
stimmte Technologien oder Unternehmen getrennt durchgefiihrt werden (vgl. z.B. RNr. 104 bis
106 KUEBLL). Die Vergabe Uber andere, z.B. Direktvergabeverfahren ist zwar grundsatzlich mog-
lich, bedarf aber einer fundierten Begriindung (vgl. z.B. RNr 107 KUEBLL). Eine Ausnahme bei
Ausschreibungen ist auch fir ErmaRigung von Steuern oder steuerahnlichen Abgaben méglich
(vgl. z.B. RNr. 109 und 302 KUEBLL).

71. Imsehr spezifischen Bereich der Mallnahmen zur Absicherung der Stromversorgungssicher-
heit wird eine Reihe von Nachweisen und Begriindungen gefordert, die von der Berlicksichtigung
der Beitrage erneuerbarer Energien und der Teilnahme von Nachfragesteuerung und Energiespei-
chern Uber die Verfligbarkeit und die Planungen von Netzinfrastrukturen bis hin zum Nachweis
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fiihren, dass die Ziele nicht mit anderen Strommarkt-MalRnahmen erreicht werden kénnen (RNr.
339 und 341 KUEBLL). Gleichzeitig miissen insbesondere fiir gasbasierte Stromerzeugungsanlagen
belastbare Regelungen getroffen werden, dass sie der Erreichung der Klimaziele fiir 2030 und dem
Ziel der Klimaneutralitat bis 2050 nicht entgegenstehen. Die Bandbreite dieser Regelungen reicht
von verbindlichen Dekarbonisierungsplanen (mit mehreren Etappenzielen) bis zu verbindlichen
Stilllegungszusagen (RNr. 129 KUEBLL).

72. SchlieBlich sehen die KUEBLL vor, dass die zur Absicherung gegen negative Marktentwick-
lungen eingefiihrten Instrumente durch Beschrankungen der Forderung oder Riickzahlungen fir
den Fall positiverer Marktentwicklungen ergdnzt werden missen (RNr. 90 KUEBLL). Die Kommis-
sion hat von dieser Regelung beispielsweise bei der Genehmigung des EEG 2023 Gebrauch
gemacht und verpflichtende (Uber-)Gewinnabfiihrungen fiir Anlagen vorgeschrieben, die ab Juli
2024 in Ausschreibungen erforderlich sind (RNr. 31 und EC, 2022b).

3.3. EU-Emissionshandel als zentraler klimapolitischer Rahmen

73. Die CO2-Bepreisung bildet ein zentrales Instrument fiir den Ubergang zur Klimaneutralitit.
Fir die Transformation des Stromsystems ist dabei zundchst das 2005 eingefiihrte Emissionshan-
delssystem der Européischen Union (EU ETS) von herausragender Bedeutung. Der EU ETS reguliert
nahezu vollstandig die Stromerzeugung und grof3e Teile der emissionsintensiven Industrien.

74. Nach einer Vielzahl von Reformen bildet der EU ETS ein hoch wirksames Instrument zur Ver-
drangung emissionsintensiver Kraftwerke und zur deutlichen Verbesserung der Wirtschaftlichkeit
fir regenerative Stromerzeugungsoptionen.

75. Die Anpassung der Gesamtzahl (Cap) der verfiigbaren Emissionsberechtigungen des Sys-
tems (CO2-Zertifikate) an die aktuellen Treibhausgas-Emissionsminderungsziele sowie der
Ubergang zur Komplettversteigerung der CO2-Zertifikate fiir den Stromsektor bilden entschei-
dende Determinanten flr den Stromsektor.
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Abbildung 3: Der EU ETS im Gesamtbild der EU-Klimaschutzarchitektur, 2005-2050
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76. Mit den im Dezember 2022 abgeschlossenen Trilogverhandlungen zwischen dem Européi-
schen Parlament, dem Europaischen Rat und der Europadischen Kommission zur Novellierung des
EU ETS (ER, 2022) wurde die Cap des EU ETS deutlich abgesenkt (Anpassungen der sog. Linearen
Reduktionsfaktoren sowie Einmalabsenkungen der Cap, sog. Rebasing). Die Abbildung 3 verdeut-
licht, dass im Jahr 2038 letztmalig und in geringen Mengen CO2-Zertifikate in den Markt gebracht
werden, flir das Jahr ergibt sich aus der Perspektive der Cap die Vorgabe einer vollstandige Dekar-
bonisierung. Auch wenn Uber die sog. Marktstabilitdtsreserve (MSR) nach 2030 noch CO2-
Zertifikate (im Uberschaubaren Umfang von wenigen Hundert Millionen CO2-Zertifkaten) in den
Markt zuriickgebracht werden kénnten, wird sich fiir den Stromsektor noch deutlich vor 2038 die
Notwendigkeit der Klimaneutralitat ergeben, da fir den Bereich der CO-intensiven Industrien ein
etwas langsamerer Umstellungsprozess erwartet werden muss — flir den angesichts der groRen
Rolle von Elektrifizierungslésungen die Umstellung des Stromsystems auch eine zentrale Voraus-
setzung bildet. Mit der Reform des EU ETS ist auch die Einfihrung eines
Grenzausgleichsmechanismus (Carbon Border Adustment Mechanism — CBAM) vorgesehen, der
zu einem beschleunigten Abschmelzen der kostenlosen Zuteilung von CO2-Zetifikaten fiir Indust-
rieanlagen fiihrt und die Anreize zur Emissionsminderung dort und damit absehbar auch den
industriellen Stromverbrauch nochmals deutlich erh6hen wird.

77. Neben der Reform des EU ETS ist mit der aktuellen Novelle auch ein zweites Emissionshan-
delssystem (ETS-2) fir den StraBenverkehr sowie Gebdude und viele der nicht vom EU ETS
erfassten Industriesektoren vorgesehen. Auch wenn die endgiiltige Einfiihrung des ETS-2 unter
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dem Vorbehalt einer weiteren Uberpriifung steht, wird mit dem ETS-2 ein weiteres Instrument
der CO;-Bepreisung geschaffen, das dem Regelungsrahmen des in Deutschland eingefiihrten
Brennstoffemissionshandelsgesetz (BEHG) sehr weitgehend entspricht bzw. in das BEHG relativ
reibungsarm Uberflhrt werden konnte. Die Bedeutung des ETS-2 fiir das Strommarktdesign ergibt
sich vor allem aus der Tatsache, dass mit der Ausweitung der CO2-Bepreisung die Anreize zur Sub-
stitution von fossilen Brennstoffen u.a. durch Strom oder (strombasierten) Wasserstoff deutlich
steigen werden. Dies gilt allerdings nur unter MalRgabe der Annahme, dass im Zuge der Einfiihrung
des ETS-2 nicht die bisher existierenden Energiesteuern abgesenkt werden.

78. Die Verstarkung bzw. Erweiterung der CO2-Bepreisung wird allerdings zu Herausforderun-
gen in den Bereichen Verteilungsgerechtigkeit und Wettbewerbsfihigkeit flihren. Deswegen
bildet die Einfiihrung des Klimasozialfonds auf europaischer Ebene (ER, 2022) sowie die Etablie-
rung weiterer Kompensationsmalnahmen (zur ggf. teilweisen Riickverteilung des Aufkommens
aus der CO2-Bepreisung) auf deutscher und européischer Ebene ein Handlungsfeld von herausra-
gender Bedeutung. Mit Blick auf den Strommarkt und die Wettbewerbseffekte fiir die
stromintensive Industrie bildet die Kompensation der indirekten CO2-Kosten (Strompreiskompen-
sation — SPK) ein sehr wirkmachtiges Instrument (vgl. Kapitel 7).

79. SchlieRlich weist die Expertenkommission darauf hin, dass die Erhaltung des EU ETS sowie
die erfolgreiche Einflihrung des ETS-2 auch unter den Rahmenbedingungen der aktuellen und
moglicherweisen kommender Energiemarktturbulenzen eine herausragende Rahmenbedingung
fur das Strommarktdesign ist und bleiben wird.

3.4. Digitalisierung

80. Die Digitalisierung verandert fortwahrend alle wirtschaftlichen und technischen Prozesse,
so auch in der Energiewirtschaft. Es lassen sich hierbei jedoch Bereiche ausmachen, in denen eine
Digitalisierung die zentrale Voraussetzung fir die Umsetzung der anstehenden Transformation
darstellt. Diese Bereiche betreffen vor allem die Energieinfrastrukturen und die Koordination des
Einsatzes einer groRen Zahl von Anlagen und Komponenten in den Bereichen Erzeugung, Nachfra-
geflexibilitat und Energiespeicherung, auch liber Sektorengrenzen hinweg. Die informations- und
kommunikationstechnische Aufriistung der Energieinfrastrukturen und der Aufbau entsprechen-
der Prozesse hin zu einem cyber-physikalischen System wird oft unter dem Begriff Smart Grids
diskutiert und ist eine wichtige Grundlage, um den notwendigen massiven Ausbau variabler er-
neuerbarer Energieerzeugung effizient zu ermoglichen. So werden digitale Infrastrukturen und
spezialisierte Plattformen beispielsweise bendtigt, um Weiterentwicklungen energiewirtschaftli-
cher Prozesse, wie der Redispatch 3.0, welches potentiell Millionen von Anlagen integrieren
konnte, Gberhaupt erst moglich zu machen. Auch dynamische Tarife oder andere Formen von dy-
namischen Anreizsignalen fir Flexibilitatseinheiten sowie die automatisierte Reaktion auf solche
Signale sind nur mit digitalisierten Prozessen und Geraten umsetzbar.
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81. Einintelligentes Netz, also ein Energienetz, in dem alle relevanten Elemente iber die Mog-
lichkeit verfiigen, Daten lber den eigenen Zustand zu senden oder solche liber den Systemzustand
zu empfangen und zu verarbeiten, stellt das wesentliche Bindeglied zwischen Erzeugungsanlagen,
Speichern und Verbrauchseinrichtungen von Energie dar und erlaubt eine Orchestrierung der
Energiefllisse. Digitalisierung meint hier, dass bislang passive Netzbetriebsmittel und weitere Sys-
temkomponenten mit Sensorik, Datenverarbeitung und Aktorik ausgestattet und miteinander
vernetzt werden. Damit werden die physischen Netze digital abbildbar, was eine differenziertere
Netzfihrung ermoglicht. Mit der verfligbaren besseren Datenlage ist auch eine Neugestaltung von
Betriebsprozessen moglich. Hierflir miissen die Rahmenbedingungen der Datennutzung rechtlich
so gestaltet werden, dass eine angemessene Datenverarbeitung unter Wahrung der berechtigten
Datenschutzbedirfnisse moglich ist.

82. Fir die Umsetzung einer flaichendeckenden Digitalisierung stellt die Anreizregulierung, die
die zulassigen Netzkosten definiert, eine wichtige Rahmenbedingung dar. IT-Losungen basieren
naturgemal auf Softwareanwendungen, die z.B. in Form von Cloudanwendungen den Betriebs-
kostenanteil an den Gesamtkosten des Netzbetriebs steigern kénnen. Auch der im Rahmen von
Smart Grid-Konzepten denkbare Zugriff auf Flexibilitdtseinheiten durch den Netzbetreiber bringt
potentiell hohere Betriebskosten mit sich, ermdglicht aber gleichzeitig Einsparungen bei den In-
vestitionskosten (durch die Verminderung von Netzausbaubedarfen). In der aktuellen
Ausgestaltung der Anreizregulierung besteht jedoch ein Unterschied bei der Anrechnungsfahigkeit
von Betriebsausgaben (OPEX) und Investitionsausgaben (CAPEX). Letztere kdnnen direkt im Basis-
jahr mit einer festgelegten Eigenkapitalverzinsung als Kosten anerkannt werden. OPEX-Kosten, die
nach dem Basisjahr anfallen, kdnnen hingegen nicht in der laufenden, sondern erst in der darauf-
folgenden Regulierungsperiode geltend gemacht werden und sind dadurch nicht ohne Zeitverzug
anerkennungsfahig. Smart Grid-Konzepte, die auf den effizienteren Systembetrieb zur Reduktion
von Netzausbaubedarfen abzielen und mit relevanten Betriebskosten verbunden sind, kdnnten
durch diese Mechanismen der Anreizregulierung ggf. weniger attraktiv sein als Investitionsausga-
ben, obwohl sie die insgesamt kosteneffizienteste Losung darstellen kdnnten.

83. Die Digitalisierung der Energieinfrastrukturen in Deutschland findet auf unterschiedlichen
Ebenen statt. Wahrend der Betrieb der Transportinfrastrukturen wie des Stromiibertragungsnet-
zes bereits umfassend automatisiert ist, werden weite Teile der Verteilnetze erst nach und nach
mit Informations- und Kommunikationstechnik ausgestattet. Bei den Netzanschlusspunkten
schlieBlich ist bisher nur ein kleiner Teil der Messstellen mit <100 MWh Jahresstromverbrauch mit
einem intelligenten Messsystem ausgestattet. Das Ausrollen von intelligenten Messsystemen ist
in Deutschland seit vielen Jahren in Diskussion. Zunachst mussten Anbieter von Smart Meter Ga-
teways (SMGW), also der zentralen Kommunikationseinheit, welche Messdaten von Zahlern
empfangt, speichert und diese flir Marktakteure aufbereitet, die Einhaltung der vorgeschriebenen
Sicherheitsanforderungen des Bundesamtes fiir Sicherheit in der Informationstechnik (BSI) im
Rahmen einer Zertifizierung nachweisen. Nachdem diese Zertifizierung flir mindestens drei vonei-
nander unabhangige Unternehmen vorlag, wurden Messstellenbetreiber per Allgemeinverfligung
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zum Einbau der intelligenten Messsysteme verpflichtet (BSI, 2020). Diese Allgemeinverfiigung
wurde in Folge von Klagen mehrerer Unternehmen gegen den Rollout wieder aufgehoben und
eine Ubergangsregelung geschaffen, die den Einbau der intelligenten Messsysteme weiterhin er-
moglicht. Zur rechtlichen Absicherung und Klarung der aktuell bestehenden Unsicherheit hat das
Bundeskabinett am 11. Januar 2023 das Gesetz zum Neustart der Digitalisierung der Energie-
wende beschlossen (BuReg, 2023c), welches nun durch den Bundestag verabschiedet werden soll.
Dieses ermoglicht einen agilen Rollout, also den freiwilligen sofortigen Einbau von Smart Metern
in den meisten Einbaufallen. Dartiber hinaus schreibt es Messstellenbetreibern vor, dass sie bis
spatestens 2025 mit dem Rollout beginnen miissen und je nach Einbaufall bis 2030 bzw. 2032 95
% aller Messstellen mit intelligenten Messsystemen ausgestattet sein miissen. AuBerdem missen
alle Stromversorger ab 2025 ihren Kund:innen dynamische Stromtarife anbieten.

3.5. Vereinfachung und Beschleunigung der Planungs- und Genehmigungsverfahren

84. Als wesentlichen Baustein zum Erreichen der Klimaschutzziele 2030 sieht die Bundesregie-
rung einen Anteil der erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch bis zum Jahr 2030 von 80
% vor (vgl. §1 EEG, 2023). Das bedeutet fast eine Verdoppelung des Anteils am Gesamtstromver-
brauch. Denn bis zum Ende dieses Jahrzehnts wird die Stromproduktion von 600 Terawatt auf 800
Terawatt steigen — fiir mehr elektrifizierte Industrieprozesse, Warme und Elektromobilitat. Bis zu
600 Terawattstunden (TWh) Strom sollen bis 2030 jahrlich aus erneuerbaren Energien erzeugt
werden, in 2021 waren es etwa 220 TWh, wobei der Anteil der Erzeugung aus Erneuerbaren Ener-
gien am Bruttostromverbrauch 40 % betrug (BNetzA/BKartA, 2022). Mit der Novellierung des
Erneuerbaren Energien Gesetzes (EEG, 2023) liegen ZielgroRen vor, die das Erreichen des 80 %-
Ziels ermoglichen (vgl.Abbildung 4). Fraglich bleibt jedoch, ob mit dem EEG 2023 allein die erfor-
derlichen Rahmenbedingungen gesetzt wurden, um diese Zielwerte auch in der Realitdt zu
erreichen.
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Abbildung 4: Historischer Ausbau von Windenergieanlagen an Land und auf See und von solarer Strahlungs-
energie (PV) sowie Ausbauziele nach EEG/WindSeeG
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Quelle: Eigene Darstellung basierend auf BNetzA/BKartA (2023).

85. Bis jetzt wird insbesondere der Ausbau der erneuerbaren Energien und der Energieinfra-
struktur durch komplexe und langwierige Planungs- und Genehmigungsverfahren ausgebremst.
Dadurch und durch die damit verbundene Unsicherheit droht eine deutliche Verzégerung der Aus-
bauziele und damit der Erreichung der Klimaschutzziele 2030. Die groRten Herausforderungen fiir
die Zielerreichung bestehen aus heutiger Sicht beim Ausbau von Windenergieanlagen an Land.
Entscheidend fir die Wiederbelebung des Marktes ist die Beschleunigung der Genehmigungsver-
fahren und die Beseitigung von Hirden. Konflikte bestehen vor allem mit dem Natur- und
Artenschutz sowie mit der Flugsicherung. Zudem haben sich Klagen und Widerspriiche gegen Ge-
nehmigungen zu einem ernsten Problem fiir die Branche entwickelt (FA Wind, 2022). Aktuelle
MalBnahmen zur Vereinfachung und Beschleunigung der Planungs- und Genehmigungsverfahren
insbesondere fir den Ausbau der erneuerbaren Energien sind unter anderem:

86. Uberragendes dffentliches Interesse: So wurde die besondere Bedeutung der erneuerbaren
Energien im EEG 2023 § 2 wie folgt festgeschrieben: ,, Die Errichtung und der Betrieb von Anlagen
sowie den dazugehorigen Nebenanlagen liegen im Gberragenden 6ffentlichen Interesse und die-
nen der oOffentlichen Sicherheit. Bis die Stromerzeugung im Bundesgebiet nahezu
treibhausgasneutral ist, sollen die erneuerbaren Energien als vorrangiger Belang in die jeweils
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durchzufiihrenden Schutzgliterabwagungen eingebracht werden. [...]“ Damit haben sie bei Abwa-
gungsentscheidungen kiinftig Vorrang vor anderen Interessen. Somit kann das Tempo von
Planungs- und Genehmigungsverfahren deutlich erhéht werden (BuReg, 2022).

87. Einfachere Realisierung von Blrgerenergiegesellschaften: Um die lokale Akzeptanz und Ver-
ankerung der Energiewende zu starken, werden Wind- und Solarprojekte von
Birgerenergiegesellschaften ab 2023 von den Ausschreibungen ausgenommen und koénnen
dadurch unbirokratischer realisiert werden. Blirgerenergieprojekte erhalten auch ohne Aus-
schreibung eine Vergitung.

88. Weitere Regelungen im Rahmen des EEG 2023: Auch eine hohere Verglitung fir Solaranla-
gen und eine bessere finanzielle Beteiligung der Kommunen bei Windenergie sollen den EE-
Ausbau beschleunigen. Die finanzielle Beteiligung der Kommunen am Ausbau der Erneuerbaren
soll die Akzeptanz vor Ort weiter starken und in Zukunft zum Regelfall werden.

89. Verbindliche Flachenziele fir Bundeslander: Zudem sorgt die Bundesregierung mit dem am
1. Februar 2023 in Kraft getretenen Wind-an-Land-Gesetz dafiir, dass die fir Windkraftanlagen zur
Verfligung stehenden Flachen ausgeweitet und die Genehmigungsverfahren beschleunigt wer-
den. Bis Ende 2032 missen die Lander zwei Prozent der Bundesflache fiir die Windenergie
ausweisen. Bis 2027 sollen 1,4 Prozent der Flachen fir Windenergie bereitstehen. Repowering-
MaRnahmen am selben Standort sind vorzuziehen. Das Gesetz enthélt daher auch eine Neukon-
zeption der Landeroffnungsklausel fiir landesrechtliche Mindestabstandsregelungen. Die
Bundeslander dirfen somit zwar weiterhin Gber Mindestabstidnde entscheiden, missen aber si-
cherstellen, dass sie ihre Flachenziele aus dem Windenergieflachenbedarfsgesetz erreichen und
so ihren Beitrag zum Ausbau der Windenergie leisten. Erreichen sie ihr Flachenziel nicht, treten
die landesspezifischen Abstandsregeln auBer Kraft (BuReg, 2023a).

90. Mehr Flachen fir PV: Die Flachenkulisse fiir Freiflachenanlagen wird maRvoll erweitert. Zu
Konversionsflaichen und verbreiterten Seitenrandstreifen neben StraRen und Bahngleisen kom-
men neue Kategorien wie Agri-PV, Floating-PV und Moor-PV hinzu. Dabei werden
landwirtschaftliche und naturschutzvertragliche Aspekte berlicksichtigt (BMWK, 2022a).

91. Schnellere Planungs- und Genehmigungsverfahren in Vorranggebieten: Das Bundeskabinett
hat am 30. Januar 2023 eine weitere Anderung des Raumordnungsgesetzes und anderer Vorschrif-
ten beschlossen, welche die am 22.12.2022 in Kraft getretenen EU-Verordnung fiir einen
beschleunigten Ausbau der erneuerbaren Energien und Netze (EU 2022/2577) umsetzt. Die Ver-
ordnung erlaubt es den Mitgliedstaaten, bei Genehmigungsverfahren fiir Erneuerbare-Energien-
Anlagen und fir die erforderlichen Stromnetze auf eine Umweltvertraglichkeitsprifung und eine
artenschutzrechtliche Priifung zu verzichten, wenn der Bau in fiir diesen Zweck ausgewiesenen
Vorranggebieten stattfindet. Eine strategische Umweltpriifung bleibt weiterhin erforderlich (Bu-
Reg, 2023b).
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92. Gesetz zur Beschleunigung von verwaltungsgerichtlichen Verfahren im Infrastrukturbereich:
Mit dem Entwurf eines Gesetzes zur Beschleunigung von verwaltungsgerichtlichen Verfahren im
Infrastrukturbereich (BMJ, 2022) sollen die Verwaltungsgerichtsverfahren sowohl im einstweiligen
Rechtsschutz als auch im Hauptsacheverfahren beschleunigt werden. In der Energiewirtschaft sind
hiervon unter anderem alle planfeststellungpflichtigen Netzausbauvorhaben im Strom und War-
menetz, Windenergieanlagen ab einer Hoéhe von 50 Metern, Kraftwerke mit einer
Feuerungswarmeleistung von mehr als 300 MW und Anlagen nach dem LNG-Beschleunigungsge-
setz erfasst. An dem aktuellen Entwurf gibt es allerdings noch deutliche Kritik. Demnach blendet
er die wahren Griinde fiir die erheblich zu lange Planungsdauer groRer Infrastrukturprojekte aus,
u.a. die unzureichende Personalausstattung der Planungsbehdrden und die zu hohe Fluktuation
sowie die unzureichende Personalausstattung der Gerichte. AuBerdem wird erwartet, dass einige
der neuen Regelungen anstatt zu einer Beschleunigung sogar zu einer weiteren Verzégerung der
Verfahren fihren wiirden (vgl. Bundestag, 2022).

93. Ob die aktuell geplanten oder kiirzlich beschlossenen Regelungen zur Vereinfachung und
Beschleunigung des Erneuerbaren-Ausbaus ausreichen, ist noch unklar. Daher ist ein Monitoring
der weiteren Entwicklung, auch auf Basis belastbarer Frihindikatoren (zur Entwicklung der Ge-
nehmigungen etc.) beim Erneuerbaren-Ausbau von zentraler Bedeutung, um bei sich
abzeichnender Zielverfehlung friihzeitig reagieren zu kénnen.

94. Um robuste Wege zur Zielerreichung zu er6ffnen, bedarf es neben den laufenden Aktivita-
ten auf den nationalen Ebenen verstarkt der Nutzung weiterer Optionen. Hierzu gilt es gemeinsam
mit den européischen Partnern Optionen zu schaffen, die es Regionen mit besonders gilinstigen
Bedingungen und/oder vergleichsweise wenig Vorbehalten gegeniber Windenergie- und Photo-
voltaikfreiflachenanlagen ermoglichen, von einem wesentlich starkeren Ausbau der erneuerbaren
Stromerzeugung zu profitieren. Hierflr bedarf es einer Weiterentwicklung des bestehenden Re-
gelwerks:  Finanzierungsmechanismen,  Fordermechanismen und insbesondere die
Anrechenbarkeit in den jeweiligen Mitgliedsstaaten sind zu kldaren. So sind beispielsweise grenz-
liberschreitende Ausschreibungen fiir die Forderung von erneuerbarem Strom bislang nur mit
Landern moglich, mit deren Stromnetz eine unmittelbare Verknilpfung besteht. Dies wirkt kont-
raproduktiv, auch weil keine Anrechnung auf den erneuerbaren Stromanteil desjenigen Landes
erfolgt, das die Kosten der Forderung tragt (EWK, 2021).

95. SchlieBlich sei darauf hingewiesen, dass sich die bisher ergriffenen Erleichterungen im Be-
reich von Planungen und Genehmigungen vor allem auf die Stromerzeugungsanlagen auf Basis
erneuerbarer Energien sowie teilweise auf den Ubertragungsnetzausbau beziehen. Gerade die
umfassende Beschleunigung des Netzausbaus durch Beschleunigung und Vereinfachung von Pla-
nungs- und Genehmigungsverfahren, auch im Bereich der Verteilnetze, gehort zu den zentralen
Ermoglichungsfaktoren einer schnelleren Transformation des Stromsystems in Richtung erneuer-
barer Energien (vgl. Kapitel 3.7).
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3.6. Zertifizierung von klimafreundlichen Energietragern

96. Die Transformation der Volkswirtschaft und des Energiesystems zur Klimaneutralitat basiert
im Kern neben einer deutlichen Verstarkung der Energie- und Ressourceneffizienz auf dem Ersatz
fossiler durch klimaneutrale Energietrdager. Dabei entsteht die Herausforderung, dass bei vielen
Sekundarenergietragern die Eigenschaft der Klimaneutralitat, d.h. die Bereitstellung auf Basis von
nicht-fossilen Energietragern bzw. die Umwandlung mit Prozessen, bei denen die Freisetzung von
Treibhausgasen in die Atmosphdare vermieden wird, nicht ohne weiteres identifiziert werden kann.
Gerade fiir Ubergangsprozesse von einem (teil-) fossilen zu einem klimaneutralen Energiesystem
muss die Eigenschaft der Klimaneutralitat sichtbar gemacht werden. Daher kommt der Zertifizie-
rung von klimafreundlichen Energietragern eine herausragende Rolle zu. Solche Zertifizierungen
spielen einerseits eine entscheidende Rolle fiir die zielgerichtete und anreizkompatible Ausgestal-
tung politischer Instrumente, andererseits konnen sie fiir Beschaffungsentscheidungen von
Abnehmern im privaten Bereich wie auch in der Wirtschaft oder flir Finanzmarktakteure eine
wichtige Rolle spielen. Auch fiir internationale Kooperations- und Kompensationsmechanismen
eroffnen sich durch ein transparentes und international einheitliches System zur Erfassung des
CO2-Gehalts von Produkten und Dienstleistungen neue Chancen (vgl. EWK, 2020, sowie Mehling
et al,, 2018).

97. Auch wenn sich die Analysen im Folgenden ausschlieflich auf erneuerbare oder (weitge-
hend) klimaneutrale Energien beschranken, sei darauf hingewiesen, dass Zertifizierungen auch in
anderen Bereichen eine zentrale Rolle spielen. Beispiele hierfiir sind die Zertifizierung von nach-
haltiger Biomasse oder von griinen Grundstoffen (griiner Stahl, griiner Zement).

98. Zertifizierungen kénnen fiir die Transformation die ihnen zugedachte Rolle nur ausfiillen,
wenn einerseits belastbare methodische Grundlagen verfiigbar sind und andererseits technische
Infrastrukturen zur Ausgabe und Weiterverfolgung von Zertifikaten existieren. Bezlglich der me-
thodischen Grundlagen existieren verschiedene Ansatze. Einerseits konnen Zertifizierungen vor
allem auf die zugrunde liegenden Energietrager abzielen (dieser Ansatz wird vor allem bezliglich
regenerativer Energietrager verfolgt), andererseits konnen sie vor allem auf den CO2-Gehalt der
Energietragen abstellen. Fir den letztgenannten Fall ist eine Vielzahl von teilweise sehr komplexen
methodischen Festlegungen (Systemgrenzen, Aufkommensmixe, Vorkettenemissionen etc.) zu
treffen. Dennoch sieht es die Expertenkommission als zentral an, dass bei Zertifizierungsstandards
der CO2-FuRabdruck ein maRgeblicher Bewertungsmalstab ist (vgl. auch EWK, 2021).

99. Im Kontext des Strommarktdesigns sind Zertifizierungsfragen vor allem mit Blick auf Strom
und Wasserstoff von besonderer Bedeutung. Auf Ebene der regulatorischen Grundlagen am wei-
testen fortgeschritten ist die Zertifizierung von regenerativen oder aus erneuerbaren Energien
hergestellten Energietragern. Mit der aktuell gliltigen Fassung der Erneuerbaren Energien-Richtli-
nie (EU 2018) sind die Mitgliedstaaten verpflichtet, flr alle Energietrdger aus erneuerbaren
Energien Herkunftsnachweise auszustellen (Art. 19 RED Il)
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100. Mit dem alleinigen Fokus auf die Herkunft aus erneuerbaren Energien sind die methodi-
schen Fragen fir Strom relativ unkompliziert. Die technischen Infrastrukturen wurden aufgebaut,
Herkunftsnachweise fiir griinen Strom sind in Europa umfassend verfligbar und kénnen auf Basis
der in den jeweiligen Mitgliedstaaten bestehenden Regelungen genutzt werden (vgl. hierzu bei-
spielsweise (UBA, 2019 und AIB, 2019)). Die europdischen Herkunftsnachweise (Guarantees of
Origin — GO) dienen dabei vor allem der Verhinderung der Doppelvermarktung der Griinstromei-
genschaft, der Stromkennzeichnung, der Herstellung von Transparenz auf dem Okostrommarkt,
aber auch dem von physischen Stromlieferungen unabhangigen Handel mit der Griinstromeigen-
schaft. Hier entwickeln sich europaweite Handelspldtze (Epex Spot, 2021) und sind zunehmend
liguide Markte absehbar.

101. Die Zertifizierung Uber Herkunftsnachweise fiir Strom bezieht sich jedoch allein auf die Her-
kunft des Stroms aus regenerativer Erzeugung, andere Eigenschaften wie Zusatzlichkeit der
erneuerbaren Stromerzeugung kdnnen nur aufgrund von Zusatzinformationen wie Inbetriebnah-
mejahr der erzeugenden Anlage oder der Inanspruchnahme von Forderungen abgeleitet werden,
die auf den Herkunftsnachweisen ausgewiesen werden. Auch vor diesem Hintergrund ist vor allem
mit Blick auf die Endkundenmarkte eine unibersichtliche Vielfalt unterschiedlicher Griinstrom-
produkte entstanden.

102. Eine deutlich komplexere bzw. unbefriedigendere Situation ergibt sich mit Blick auf die Zer-
tifizierung von Wasserstoff. Im Unterschied zur Erzeugung von Strom, der eindeutig bestimmten
Anlagen zugeordnet werden kann, sind flir den Fall der Wasserstofferzeugung mit Strombezug
Uber o6ffentliche Netze komplexere Sachverhalte zu beriicksichtigen. Hier liegen umfassend an-
wendbare und rechtlich hinreichend verbindliche methodische Grundlagen bisher nicht vor bzw.
befinden sich (mit erheblichen Verzégerungen) erst in der Schlussphase der Rechtssetzungsver-
fahren (vgl. EC, 2023c; EC, 2023b; EC, 2023a). Vor allem beziehen sie sich zundchst nur auf im
Verkehrssektor eingesetzte Kraftstoffe, auch wenn eine Ausweitung auf andere Sektoren im Zuge
der Novelle der Erneuerbaren-Energien-Richtlinie (RED lll) erwartet werden kann. Die bisherigen
Aktivitaten zur Zertifizierung von Wasserstoff (und Wasserstoffderivaten) bezieht sich jedoch al-
lein auf den auf regenerativer Basis hergestellten Wasserstoff und beinhaltet noch keine Angaben
zur CO2-Last aus der Vorkette. Entsprechende Vorgaben und Nachweise sind bisher nur fiir koh-
lenstoffhaltige Wasserstoff-Derivate vorgesehen. Fir nicht auf regenerativer Basis, aber
weitgehend klimaneutral hergestellten Wasserstoff existierenden bisher (ungeachtet einzelner
privatwirtschaftlicher Ansatze) noch keine umfassenden bzw. hinreichend breit belastbaren Vor-
gaben bzw. ist deren Erarbeitung erst in den nachsten Jahren vorgesehen. Neben einer
Beschleunigung dieser Prozesse ist auch die durchgangige Erweiterung der Zertifizierung auf die
jeweils anzusetzende Treibhausgas-Last wichtig (EWK, 2020 und NWR, 2022).

103. Im Gegensatz zu Strom werden Wasserstoff und Wasserstoffderivate voraussichtlich bereits
zu einem friihen Zeitpunkt auch in grofSeren Mengen aus Regionen jenseits der EU bezogen wer-
den. Vor diesem Hintergrund kommt auch fiir den Hochlauf des Wasserstoffsegments in der
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Stromwirtschaft der international harmonisierten Zertifizierung von Wasserstoff und Wasserstoff-
derivaten eine herausragende Bedeutung zu. Diese befindet sich derzeit jedoch noch in einem
frihen Entwicklungsstadium. Zwar zielen die bisher vorliegenden EU-Regelungen schon auf die
Anwendung auch auRRerhalb der EU ab, gleichwohl besteht beziiglich einer starkeren Harmonisie-
rung im internationalen Raum ein dringender Handlungsbedarf (NWR, 2022). Die technischen
Infrastrukturen fir die Ausgabe und Weiterverfolgung von Zertifikaten fir Wasserstoff und Was-
serstoff-Zertifikate sind weitgehend verfligbar und erprobt, so dass es hier vor allem darauf
ankommen wird, die Ausweitung der bestehenden Systeme auf Wasserstoff friihzeitig und parallel
zur Schaffung der methodischen Zertifizierungsgrundlagen zu initiieren.

104. Schlielilich soll darauf hingewiesen werden, dass nicht nur die Zertifizierung, sondern auch
eine intuitive, fir Endkonsumenten leicht verstandliche Kennzeichnung der Herkunft und des CO2-
FuRabdrucks von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten angestrebt werden sollte (EWK, 2020).

3.7.Koordinierter Ausbau der Netzinfrastrukturen

105. Fir ein funktionierendes Energiesystem spielen die Netzinfrastrukturen eine zentrale Rolle.
Diese liegt in der Verantwortlichkeit der Netzbetreiber, die als natlirliche Monopole der Regulie-
rung durch die Bundesnetzagentur (BNetzA) unterliegen. Zu den zentralen Aufgaben gehéren
neben dem sicheren Netzbetrieb auch die Wartung und Optimierung des Bestandsnetzes sowie
der zusatzliche Netzausbau, um die Netzinfrastrukturen auf ein klimaneutrales Deutschland im
Jahr 2045 auszurichten. Die absehbaren Entwicklungen der kommenden Jahre stellen den Ausbau
und sicheren Betrieb der Netze vor groRe Herausforderungen. Die nachfolgenden Darstellungen
beziehen sich vor allem auf die Transportinfrastrukturen, dies bedeutet jedoch nicht, dass im Be-
reich der Verteilnetzinfrastrukturen keine vergleichbaren Herausforderungen bewiltigt werden
miissen.?

Ausbau des Stromiibertragungsnetzes

106. Im April 2019 wurde das Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus (NABEG)
novelliert, welches durch die deutliche Verkiirzung der behordlichen Verfahren zu einem schnel-
leren Netzausbau fiihren soll. Die Auswertung des Netzausbaumonitorings im Rahmen der letzten
Stellungnahme der Expertenkommission zeigte allerdings, dass sich die geplante Gesamtinbe-
triebnahme der gesetzlich vorgeschriebenen Leitungsvorhaben nach dem
Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) und dem Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG) auch 2019 wei-
ter verzogert hat (EWK, 2021).

2 An dieser Stelle sei ausdriicklich darauf hingewiesen, dass die Trennung zwischen Transport- (Ubertragungs-) Netzen und Verteil-

netzen im Stromnetz deutlich klarer als im Bereich der Gasnetze. In den heutigen Erdgasnetzen, die fiir die Umnutzung zu Wasserstoffnetzen
eine wichtige Rolle spielen, ein Teil der Transportaufgaben aus historischen Griinden im Bereich der Verteilnetze realisiert.
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107. Im Rahmen einer Gesetzesanderung des BBPIG im Februar 2021, welche noch im Kontext
des damaligen Ziels erfolgte, bis 2030 einen Anteil der erneuerbaren Energien am Bruttostrom-
verbrauch von 65 Prozent zu erreichen, wurden insgesamt 35 neue Ausbauvorhaben in den
Bundesbedarfsplan aufgenommen und neun bisherige gedandert. Eine weitere Anpassung des
BBPIG mit weiteren 19 Ausbauvorhaben erfolgte im Rahmend der Gesetzesanderungen durch das
Osterpaket am 29.07.2022 (dabei wurde ein Vorhaben gestrichen und 17 bisherige gedndert) (vgl.
BMWEK, 2022b).

108. Der geplante Netzausbau ist zwingend notwendig als Voraussetzung fiir das Gelingen des
schnelleren Kohleausstiegs (Vorziehen von 2038 auf 2035 nach KVBG bzw. gemalR Koalitionsver-
trag idealerweise sogar auf 2030) und des angestrebten Ausbaus der regenerativen
Stromerzeugung mit dem Ziel eines Anteils des aus erneuerbaren Energien erzeugten Stroms am
Bruttostromverbrauch von mindestens 80 Prozent bis 2030 (vgl. § 1 EEG 2023). Auch zum Errei-
chen der europaisch vorgeschriebenen Mindestkapazitat von 70 % der grenziiberschreitenden
Ubertragungskapazititen, die fiir den Stromhandel bis Ende 2025 zur Verfiigung stehen muss, ist
der Netzausbau eine zentrale Manahme im Aktionsplan Gebotszone (BMWK, 2020). Daher ist ein
in die Zukunft gerichtetes Monitoring des Netzausbaufortschritts zentral, um Verzogerungen
schnellstmoglich zu identifizieren und rechtzeitig weitere MaBnahmen ergreifen zu konnen. Stellt
sich erst im Nachhinein heraus, dass MaRnahmen zur Beschleunigung des Netzausbaus (z.B. im
Rahmen des Netzausbaubeschleunigungsgesetzes, NABEG) nicht ausreichend waren, hatte das
weitreichende Folgen fiir das Erreichen der Klimaneutralitat. Vor diesem Hintergrund ist zu begri-
Ben, dass das BMWK ein vorausschauendes Controlling beim Netzausbau fiir alle
Leitungsvorhaben eingefiihrt hat, welches Beschleunigungspotentiale heben und rechtzeitig MaR-
nahmen ergreifen soll, um weitere Verzégerungen beim Netzausbau zu vermeiden. Inwieweit die
bisherigen Regularien ausreichen, um die in der Vergangenheit aufgetretenen, massiven Verzoge-
rungen beim Netzausbau (vgl. BNetzA, 2023) zu verhindern, muss zeitnah evaluiert werden.

Aufbau eines Wasserstoffnetzes

109. Neben Strom- und Gasnetzen missen auch die Infrastrukturen fiir den Transport, die Ver-
teilung und die Speicherung von Wasserstoff und synthetischen Energietrdgern (als ,No-regret”
Malnahme) friihzeitig angepasst und ausgebaut werden. Um der Industrie in den wichtigsten In-
dustriestandorten Deutschlands die Umstellung auf griinen Wasserstoff als Energietrager und
Grundstoff zu ermdglichen, ist zunachst der Ausbau der ersten Stufe eines Wasserstoff-Backbones

dringend erforderlich.

110. Beim Aufbau der neuen Infrastrukturen sollte wo immer maoglich angestrebt werden, beste-
hende Infrastruktur zu nutzen. Dies kann z. B. durch die Umwidmung nicht bendétigter Leitungen
des Gasnetzes zum Transport von Wasserstoff geschehen. So wird z. B. im Netzentwicklungsplan
Gas 2020-2030 ein Wasserstoffstartnetz mit 1294 km Lange fiir Deutschland vorgeschlagen, wo-
von alleine 88 % durch Umstellung von bestehenden Gasleitungen erreicht werden sollen (vgl.

28



Stellungnahme

FNB Gas, 2021). Die Nutzung bestehender Kapazitaten ist aus Kostengriinden geboten, erhoht
aber auch die Akzeptanz des Aus- und Umbaus der Infrastruktur.

111. Der rasche Aufbau eines Wasserstoffnetzes wird derzeit zunachst durch unklare bzw. um-
strittene Regulierungs- und Planungsgrundlagen auf europaischer wie auch auf nationaler Ebene
behindert (gemeinsame/getrennte Regulierung von Erdgas- und Wasserstoffnetzen, Trager- und
Betreibermodelle, eine Vielzahl von Detailregelungen bis hin zu kartellrechtlichen Herausforde-
rungen).

112. Der Netzausbau und -betrieb konnte durch staatlich regulierte private Betreiber oder einen
Betreiber unter staatlichem Einfluss stattfinden. Mangels sinnvoller VergleichsmaRstabe fiir eine
Anreizregulierung ware, unabhangig von der Tragerschaft, beim Netzausbau eine Kosten-plus Re-
gulierung zu erwarten. Aufgrund der zu Beginn unsicheren Auslastung der Infrastruktur und der
Gefahr, den Markthochlauf durch prohibitive Netzgebilihren zu bremsen, diirfte zu Beginn eine
Risikolibernahme des Staates und/oder eine Férderung aus 6ffentlichen Mitteln zielfihrend sein.

113. Die Expertenkommission vertritt die Auffassung, dass bei der Entwicklung jeglicher Arran-
gements in den Bereichen Regulierung, Planung und Tragerschaft der zukinftigen
Wasserstoffnetze die Geschwindigkeit der Schaffung von Wasserstoffnetzen, die Entwicklung ei-
ner Balance zwischen Okonomisch effizienten Losungen wund einer hinreichenden
Infrastrukturvorsorge sowie Sicherheitsaspekten die hochsten Bewertungskriterien bilden sollten.
Dies wiirde sowohl fir die kurz-, mittel- und langfristigen Entwicklungsetappen und etwaige Pha-
senmodelle in den o.g. drei Bereichen gelten.

114. Um einen koordinierten und systemdienlichen Aufbau eines Wasserstoffnetzes sowie des-
sen Finanzierbarkeit darzustellen, wird aktuell die Griindung einer Wasserstoffnetzgesellschaft
mit staatlicher Beteiligung nachgedacht. Ein Teil der Expertenkommission gibt diesbeziiglich zu be-
denken, dass allerdings bei staatlichem Ausbau aufgrund der notwendigen Entscheidungen das
erforderliche Tempo beim Netzausbau in Frage stehen diirfte. Auch wiirden die bisherigen maf-
geblichen Hemmnisse beim Netzausbau weiter vorliegen und staatliche Akteure miissten sich auf
einen zielfiihrenden Netzausbau einigen. Die politischen Positionen bzgl. des Infrastrukturausbaus
sind aber sehr heterogen, wie bereits anhand der Diskussion rund um Autobahn- und Stromnetz-
ausbau zu erkennen sei.

115. Geeignete und verlassliche Rahmenbedingungen werden zudem nicht nur auf nationaler,
sondern gerade auch auf europdischer Ebene bendétigt. Der Aufbau eines EU-Wasserstoffnetzes
(EU Hydrogen Backbone) liegt im gesamteuropaischen Interesse, um die EU-Klimaschutzziele zu
erreichen und eine EU-weite Verteilung notwendiger Wasserstoffimportmengen zu gewahrleis-
ten. Die Gasnetzbetreiber haben schon seit langerem Konzepte und Planungen fiir den Aufbau
und Betrieb des Wasserstoffnetzes vorgelegt, das in erheblichen Teilen auf Umwidmung von Gas-
leitungen beruht (vgl. EHB, 2022a).
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116. Im Rahmen des EU-Forderprogramms IPCElI Wasserstoff wird ein Startnetz von bis zu 1.700
km in Deutschland geférdert (BMWK, 2023). Bis 2030 soll die verfligbare Transportinfrastruktur
aufgebaut werden, um alle grofRen Erzeugungs-, Import- und Speicherzentren mit den relevanten
Abnehmern zu verbinden. Den Startpunkt dieses Netzes werden dabei vor allem fiinf dieser Pro-
jekte bilden.? Im Folgenden soll das deutsche Wasserstoffnetz bis 2032 weiter ausgebaut und an
den EU Hydrogen Backbone angebunden sein (EHB, 2022b), fiir die Folgejahre soll dann schritt-
weise eine weitere Ausweitung in Richtung Slddeutschland und die volle Integration in ein
europdisches Wasserstoff-Netzwerk erfolgen (FNB Gas 2022, EHB 2022a). Erfolgt der Netzausbau
in Richtung Stid- und Ost-Deutschland erst deutlich nach 2030, bliebe einem subsubstanziellen Teil
der energieintensiven Industrie im Stiden und Osten Deutschlands der Zugang zu griinem Wasser-
stoff verwehrt, sofern der Ausbau der Elektrolysekapazitdt aus Systemdienlichkeitsgriinden
vorwiegend im Norden Deutschlands angestrebt wird.

Integration der langfristig angelegten Planung von Strom-, Gas- und Wasserstoffnetzen

117. Mit Blick auf das Ziel der Klimaneutralitdt im Jahr 2045 ist ein umfangreicher Auf- und Um-
bau der Transport-, Verteil- und Speicherinfrastruktur fir verschiedene Energietrager
(insbesondere Strom, Gas und Wasserstoff, aber letztlich auch fiir den CO2-Abtransport) notwen-
dig. Wo moglich sind bestehende Infrastrukturen zu nutzen und zu erweitern. Dabei ist eine
bessere Koordination bei der Netzausbauplanung der verschiedenen Energietrager, z. B. durch ei-
nen gemeinsamen Szenariorahmen als Grundlage fir die jeweiligen Netzentwicklungsplane,
wichtig. Zusatzlich sollte fiir die koordinierte Planung zwischen Strom--, Gas- und Wasserstoffnet-
zen eine Bericksichtigung von Langfristszenarien bei der Netzentwicklungsplanung erfolgen, um
ein Zielbild aufgezeigt zu bekommen, wo es zukiinftig hingehen soll. Aufgrund der mit der Entfer-
nung des Betrachtungszeitraums zunehmenden Unsicherheiten miissen diese Szenarien
dynamisch angepasst werden. Trotzdem helfen sie Aufschluss darliber zu erhalten, was schon
heute unmittelbar angestofRen werden muss.

118. Der aktuelle Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (UNB, 2022) geht hier mit Blick auf
eine langfristig angelegte Ausbauplanung in die richtige Richtung. Die Hauptszenarien (A 2037, B
2037 und C 2037) sollen die Bandbreite der wahrscheinlichen Entwicklungen der zukiinftigen
Stromversorgung in Deutschland und Europa im Jahr 2037 abbilden. Darliber hinaus werden die
Szenarienpfade so fortgeschrieben, dass zwei mogliche Ausgestaltungen eines klimaneutralen
Energiesystems im Jahr 2045 abgebildet werden (A 2045 und B/C 2045). Damit greifen die UNB
den Wunsch der aktuellen Bundesregierung auf, erstmalig ein klimaneutrales Energiesystem ab-
zubilden. Somit bildet der vorliegende Szenariorahmenentwurf die Grundlage dafiir, ein mogliches
Klimaneutralitdtsnetz im Netzentwicklungsplan Strom zu analysieren (vgl. UNB, 2022). Fiir eine

3 Es handelt sich dabe um die Projekte HyperLink (Gasunie) v.a. fur Kiistenstandorte, GreenOctopus (Ontras) in Verbindung mit
doing hydrogen (Gascade und Ontras) sowie HyperLink fiir den Standorte in Niedersachsen und in Ostdeutscland, GetH2 (Nowega, OGE,
Thyssengas) fir die Ruhrgeietsstandorte, mosaHyc (Creos) fiir die Anbindung saarlandischer Standorte an die Wasserstoffversorgung tiber
die Benelux-Staaten.

30



Stellungnahme

integrierte Netzausbauplanung mehrerer Energietrager sollte der zugrundeliegende Szenariorah-
men allerdings auch zusammen mit den Szenariorahmen fiir die Netzausbauplanung fiir Gas und
Wasserstoff entwickelt werden.

119. Im Rahmen der Netzentwicklungsplanung stellen die Ubertragungsnetzbetreiber Uberle-
gungen an, wo zukiinftig Kapazitaten stehen werden bzw. stehen miissen (vgl. UNB, 2022). Die
zugebauten Kapazitaten ergeben sich dabei hauptsachlich aufgrund technischer Vorgaben, z. B.
zur Gewahrleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit, und nicht allein aufgrund von markt-
lichen Uberlegungen. Ein GroRteil der Kapazititen wiirde allerdings auf Basis der aktuellen
Rahmenbedingungen im notwendigen Umfang und an diesen Standorten nicht gebaut werden. In
der realweltlichen Umsetzung hiangen zukiinftige Entscheidung privater Anlagenbetreiber von den
antizipierten Rahmenbedingungen und zum Teil auch vom erwarteten Netzausbau ab. So werden
z. B. wasserstofffahige Gaskraftwerke letztlich nur dort gebaut werden, wo ein Anschluss an die
Wasserstoffinfrastruktur moglich und absehbar ist. Auch die Koordination auf EU-Ebene wird bis-
her bei der Netzentwicklungsplanung nur zum Teil berlcksichtigt.*

120. Aktuell wird daran gearbeitet, die Rahmenbedingungen fir den weiteren Ausbau der Net-
zinfrastrukturen sektoriibergreifend in einer Systementwicklungsstrategie festzulegen, um eine
ganzheitliche Netzplanung zu ermdglichen. Die Systementwicklungsstrategie soll sektorlibergrei-
fend ein Leitbild und eine robuste Strategie fiir die Transformation des Energiesystems etablieren,
an dem sich verschiedene Folgeprozesse orientieren kdnnen. Diese Prozesse sind Infrastruktur-
planungen, z.B. der Netzentwicklungsplan flir Strom, Gas und Wasserstoff, sowie sektor- und
energietragerspezifische Strategien und Programme (BMWK, 2022c). Die Expertenkommission be-
griRt die Entwicklung einer Systementwicklungsstrategie, welche die Koharenz der verschiedenen
Strategien und Programme im Sinne eines effizienten Gesamtsystems malgeblich verbessern
kann.

Europaische Koordination des Netzausbaus

121. Unter Berlicksichtigung des Ziels der Klimaneutralitat bis 2050 im Rahmen des europdischen
,Green Deals” ist ein schneller und auf europaischer Ebene langfristig koordinierter Ausbau der
Netze erforderlich, um diese an den Anforderungen des zukinftigen Energiesystems auszurichten
und die Ausbauziele bei den erneuerbaren Energien erreichen zu kénnen.

122. Im Bereich der Stromnetze leistet der Ten Year Network Development Plan (TYNDP) auf eu-
ropadischer Ebene schon heute effektiv die Koordination beim Netzausbau (vgl.
https://tyndp.entsoe.eu/) zumindest fur den mittelfristigen Zeithorizont. Auf europaischer Ebene
ist die Koordination beim Ausbau der Stromnetze somit schon weit fortgeschritten und gut veran-
kert. Zur Koordination des Ausbaus des europadischen Wasserstoffnetzes wurde im Jahr 2020 die

4 So kénnte z. B. ein starker auf EU-Ebene koordinierter Ausbau von Erneuerbaren Energien in Vorzugsregionen und der damit
einhergehende héhere Bedarf an EU-weiten Ubertragungskapazititen ein interessantes zusitzliches Szenario sein (vgl. hierzu Oko-Institut et
al. 2022).
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European Hydrogen Backbone (EHB)-Initiative gegriindet, welche mit der Vision einer gesamteu-
ropdischen  Wasserstofftransportinfrastruktur ~ zur  Entwicklung eines  europdischen
Wasserstoffmarktes beitragt. Vor dem Hintergrund des REPowerEU-Vorschlags der Europaischen
Kommission (EC, 2022c) wurde eine beschleunigte EHB-Vision erarbeitet, an der nun 31 Energie-
infrastrukturunternehmen aus 28 Landern beteiligt sind. Gemal dieser Vision konnten bis 2030
flnf paneuropdaische Wasserstoffversorgungs- und -importkorridore entstehen mit einer Gesamt-
lange von ca. 28.000 km, die Industriecluster, Hafen und Wasserstofftdler mit Regionen mit
reichhaltigem Wasserstoffangebot verbinden. Bis 2040 soll das EHB eine Lange von fast 53.000 km
umfassen mit einem Anteil der wiederverwendeten Erdgaspipelines von tiber 60 Prozent (vgl. EHB,
2022a).

123. Fir die einzelnen Energietrager gibt es also bereits umfangreiche Vorhaben zur Koordinie-
rung des europdischen Netzausbaus. Eine Verschrankung der Planungen zum Ausbau der Strom-,
Gas- und Wasserstoffinfrastruktur sowie zumindest fiir den Stromnetzausbau eine langfristige
Perspektive jenseits des TYNDP-Zeithorizonts fehlt jedoch bisher weitgehend.
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4. Koordination und Kurzfriststrommarkte

Das Wichtigste in Kiirze

Das Hauptinstrument der Koordination von Anlageneinsdtzen bei Erzeugung, Speicherung und Verbrauch sind
die StromgroRhandelsmarkte. Die wichtigsten Handelspldtze sind der Day-Ahead- und der Intraday-Markt, die
tber die Marktkopplung gemeinsam mit den Markten der europdischen Nachbarldander ausgefiihrt werden. Im
Fall von Netzengpassen finden im Rahmen des Redispatch 2.0 zudem Anweisungen fiir die Einsatze von Flexibili-
tat statt, die heute nicht mehr nur allein von den Ubertragungsnetzbetreibern koordiniert werden, sondern
durch die Verteilnetzbetreiber unterstiitzt werden, da zunehmend auch kleinere Anlagen, die an das Verteilnetz
angeschlossen sind, sowie Stromerzeugungsanlagen aus erneuerbaren Energien mit in das Engpassmanagement
einbezogen werden.

Die Kurzfriststrommarkte erfiillen ihre Koordinationsfunktion zur Ermittlung eines effizienten Anlageneinsatzes
fir die Herstellung der weitrdumigen Systembilanz sehr gut. Weiterentwicklungen der GroRhandelsmarkte sind
bei der Erméglichung neuer Gebotsformen denkbar, die die Charakteristika von Erzeugungsanlagen oder Flexibi-
litat auf der Nachfrageseite besser abbildbar machen kénnen. Das Prinzip des Einheitspreisverfahrens mit freier
Preisbildung bietet grundsatzlich adaquate Preissignale fiir alle Marktteilnehmer; allerdings werden Netzrestrik-
tionen innerhalb der Gebotszonen im aktuellen Design nicht angemessen berticksichtigt, sodass regelmaRig
Redispatch-MaRnahmen nétig sind. Anderungen am Marktdesign, die die Verortung von Anlagen im Netz besser
beriicksichtigen, bieten Chancen fiir eine verbesserte Koordination. Anderungen an den grundsétzlichen Markt-
raumungsregeln mit dem Ziel, die Marktpreise in gewilinschten Korridoren zu halten, bergen hingegen die Gefahr,
die Allokationseffizienz des GroBhandels zu reduzieren. Im Rahmen der Energiekrise wurden Markteingriffe vor-
geschlagen und teilweise auch durchgefiihrt, die eine Begrenzung der Strompreise zum Ziel hatten und die einen
Einfluss auf die Koordinationsfunktion des Marktes haben. Eingriffe in das bestehende Marktdesign sollten je-
doch auch gegen sich andernde Randbedingungen robust sein. Hierbei muss die zu erwartende mittel- und
langfristige Entwicklung der Brennstoff- und Strompreise betrachtet werden, nicht nur die aktuell hohen Erdgas-
preise. KrisenmaRnahmen zur Entlastung von Verbraucher:innen sollten also eher auRerhalb des Marktdesigns
implementiert werden und im Idealfall den sozialen Ausgleich férdern und ausreichende Anreize zum sparsamen
Energieeinsatz bieten. Marktdesignanderungen hingegen sollten immer im Blick behalten, wie sie sich auf Inves-
titionsanreize sowohl in erneuerbare Stromerzeugung als auch in bedarfsgerecht einsetzbare Kapazititen
auswirken und die Allokationseffizienz des Marktes nicht reduzieren.

Die Weiterentwicklungsbedarfe fiir das Marktdesign im Hinblick auf die Koordination von (variabler) Erzeugung,
Lasten und Speichern sind vor allem in der besseren Integration der Erfordernisse der Stromnetze auszumachen.
Sowohl im Ubertragungs- als auch im Verteilnetz sollten in Zukunft verstérkt diversere Flexibilitdtsoptionen fiir
die koordinierte Losung von Netzengpassen eingesetzt werden. Neben Erzeugungsanlagen kommen hierfiir in-
dustrielle  und gewerbliche Lastverschiebungspotentiale ebenso in Betracht wie kleinteilige
Flexibilitdtspotenziale bis hinunter zu den Haushalten (durch Warmepumpen, Elektrofahrzeuge, Batteriespei-
cher, PV-Anlagen). Hemmnisse flir den systemdienlichen Einsatz von Flexibilitat, die im aktuellen regulatorischen
Rahmen bestehen, miissen hierfiir abgebaut und Vermarktungsmaglichkeiten fur Flexibilitat entwickelt werden.
Die Koordination kénnte durch Flexibilitatsplattformen unterstitzt werden, wie sie derzeit auch schon im Rah-
men der Uberlegungen zum Redispatch 3.0 diskutiert werden. Auch Energiegemeinschaften kénnten sich an
einem systemdienlichen Flexibilitatseinsatz beteiligen. Voraussetzung fiir eine effiziente Einbindung von Flexibi-
litat ist die Bereitstellung einer sicheren digitalen Infrastruktur fiir die Kommunikation und den Datenaustausch
zwischen verschiedenen Erzeugungs- und Verbrauchseinheiten.
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Die GrofRhandelspreise haben nur fiir groRe Verbraucher Giberhaupt eine lenkende Wirkung, da kleinere Verbrau-
cher in der Regel einen festen Tarif pro kWh bezahlen. Jedoch hat auch die Ausgestaltung der anderen
Preiskomponenten im Endkundenpreis einen Einfluss darauf, welche Verbrauchsmuster angereizt werden. Ins-
besondere bei den Netzentgelten, die einen hohen Anteil des Strompreises ausmachen, unterstitzen die
bestehenden Entgeltstrukturen mit den daraus resultierenden Anreizen die Erfordernisse der Energiewende
nicht optimal. Als Anpassungsoptionen sind neben starker leistungs- oder starker energiebezogenen auch dyna-
mische Netzentgelte denkbar.

Die Koordination des Einsatzes verfligbarer Erzeugungseinheiten (Dispatch) ist eine wichtige Aufgabe des Strom-
marktes. In dem aktuell in Kontinentaleuropa implementierten zonalen Marktmodell findet die marktliche
Allokation zunachst ohne Berticksichtigung des Standorts einer Anlage innerhalb einer Gebotszone statt, sodass
Netzrestriktionen nicht adaquat beriicksichtigt werden. Im Fall drohender Netziiberlastungen wird das Markter-
gebnis durch den Ubertragungsnetzbetreiber angepasst (Redispatch). Dariiber hinaus werden fiir den sicheren
Netzbetrieb weitere Systemdienstleistungen benétigt, die teilweise (bei Regelleistung) ebenfalls marktlich be-
schafft werden. In diesem Kapitel werden die aktuellen Mechanismen zur Koordination vorgestellt und mogliche
Anpassungen fiir ein zukiinftiges Marktdesign diskutiert.

4.1. Ausgangsposition und aktueller regulativer Rahmen

4.1.1. StromgroRhandel

124. Das zentrale Instrument zur Koordination der Stromerzeugung (und in geringerem Mal des
Stromverbrauchs) ist der GroBhandelsmarkt, vor allem der kurzfristige Day-Ahead und Intraday-
Markt. Es haben sich verschiedene Handelsplattformen etabliert (sieheAbbildung 3).
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Abbildung 5: Ubersicht iiber den deutschen Strommarkt
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125. Der StromgroflRhandel ldsst sich in den boérslichen und den auRerbérslichen (Over-the-coun-
ter OTC) Handel unterteilen. Bei beiden Handelsformen gibt es Spot- und Terminmarkte. Im
Kontext der Koordination von Dispatch-Entscheidungen sind vor allem die kurzfristigen Handels-
platze relevant und stehen daher hier im Fokus. Auf den Markten der EPEX SPOT werden
Stromtransaktionen fur den nachfolgenden Tag (Day-Ahead, Stundenprodukte) und fir den lau-
fenden Tag (Intraday, Viertelstundenprodukte) abgewickelt (Wawer, 2022). Die EPEX SPOT ist eine
der wichtigsten Borsen fiir den in Deutschland gehandelten Strom und gleichzeitig der von der EU
benannte nominierte Marktbetreiber (Nominated Electricity Market Operator NEMO), der an der
europaischen Marktkopplung im Day-ahead- und Intraday-Markt teilnimmt. Da am GrolRhandels-
markt ausschlieflich Energie gehandelt wird und nicht vorgehaltene Leistung, spricht man vom
Energy-only-Markt (EOM).

126. Der deutsche Strommarkt ist mit den Strommarkten in anderen europaischen Landern ge-
koppelt. Bei ausreichend Kuppelkapazitdten gleichen sich die Strompreise der beteiligten Lander
einander an. Im Jahr 2021 wurde bereits in rund der Halfte aller Stunden eine vollstandige Preis-
konvergenz erzielt, wahrend in der anderen Halfte der Stunden die Strompreise aufgrund von
Kapazitatsrestriktionen auf den Kuppelleitungen in den beteiligten Landern unterschiedlich waren
(Amprion, 2022). Die Marktkopplung umfasst die Strommarkte nahezu aller europaischen Lander.

35



Expertenkommission zum Monitoring-Prozess , Energie der Zukunft”

In den 13 Landern der sogenannten Core Capacity Calculation Region (Osterreich, Belgien, Kroa-
tien, die Tschechische Republik, Frankreich, Deutschland, Ungarn, Luxemburg, die Niederlande,
Polen, Rumaénien, die Slowakei und Slowenien) werden die verfiigbaren Ubertragungskapazitaten
nach der dynamischen lastflussbasierten Methode (Flow-based Market Coupling, FBMC) beriick-
sichtigt, in allen anderen Landern wird die einfachere statische ATC-Methode (Available Transfer
Capacity) angewendet. Der deutsche Strommarkt kann aufgrund dieser starken Verknipfung im
Rahmen der Marktkopplung nicht mehr national isoliert betrachtet werden. Marktdesign-Ent-
scheidungen in Deutschland miissen stattdessen stets im europadischen Kontext gedacht werden.

127. Die Ergebnisse, die am Day-Ahead-Markt erzielt werden, gelten als Basis fiir Transaktionen
auf vielen anderen Markten. Die Strompreisbildung am Day-Ahead-Markt erfolgt in einer doppel-
seitigen Auktion nach dem Einheitspreisverfahren (uniform pricing, bzw. pay-as-clear). Das Gebot,
bei dem der Schnittpunkt der Angebots- mit der Nachfragekurve erreicht wird, bestimmt den Preis
fir alle bezuschlagten Kapazitaten. Der Intraday-Markt startet ebenfalls mit einer doppelseitigen
Auktion am Vortag. Im Anschluss kdnnen im kontinuierlichen Handel jederzeit bis zur Gate Clo-
sure-Time (30 Minuten vor der physischen Lieferung, in der gleichen Regelzone auch bis funf
Minuten vorher) Gebote in einem offenen Orderbuch zusammengefihrt werden. Der Intraday-
Markt bietet insbesondere die Moglichkeit, durch Viertelstundenkontrakte die Handelsposition in
jedem 15 min-Intervall glattzustellen sowie kurzfristig auf Prognoseabweichungen und ungeplante
Ereignisse reagieren zu konnen.

4.1.2. Systemdienstleistungen

128. Neben den StromgrofRhandelsmarkten gibt es weitere Koordinationsmechanismen, die den
Einsatz von Stromerzeugungskapazitaten bestimmen. Durch die Systemdienstleistungen wird eine
sichere Stromversorgung zu jedem Zeitpunkt gewihrleistet und die Uberlastung von Betriebsmit-
teln verhindert. Die Systemdienstleistungen lassen sich in die Bereiche Frequenzhaltung,
Betriebsflihrung, Spannungshaltung und den Versorgungswiederaufbau (DENA, 2017) unterteilen.
Von diesen wird derzeit nur die Beschaffung von Reserveleistung und Ausgleichsenergie im Rah-
men der Frequenzhaltung marktlich koordiniert.

129. Die bendétigte Leistung fiir die Frequenzhaltung wird (iber eine koordinierte Beschaffungs-
plattform durch die Ubertragungsnetzbetreiber ausgeschrieben. Die hierfiir in Deutschland
eingesetzten Produkte sind die Primarregelleistung (Frequency Containment Reserve FCR) und die
jeweils positive und negative Sekundarregelleistung sowie Minutenreserve (automatically bzw.
manually activated Frequency Restoration Reserve aFRR bzw. mFRR). Die Merkmale der drei Pro-
dukte sind in der nachfolgenden Abbildung 6 zusammengefasst; die technische Eignung von
Anlagen, die Regelleistung anbieten wollen, wird jeweils im Rahmen eines Praqualifizierungsver-
fahrens durch die Netzbetreiber iberprift.
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Abbildung 6: Ubersicht iiber die Regelenergiemérkte
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Quelle: Eigene Darstellung nach (Consentec, 2022)

130. Die ebenfalls der Frequenzhaltung zuzuordnende Momentanreserve, die aus der Massen-
tragheit der rotierenden Synchrongeneratoren resultiert, ist derzeit kein marktliches Produkt und
wird nicht gesondert vergiitet (DENA, 2017).

131. Die wichtigen Systemdienstleistungen der Betriebsfiihrung sind der Redispatch, das Einspei-
semanagement und der Einsatz von Reservekapazitdten (DENA, 2017). Redispatch beschreibt die
nachtragliche Anpassung des geplanten Kraftwerkseinsatzes (Dispatch) aufgrund von Netzengpas-
sen (genauere Beschreibung Kapitel 4.1.3).

132. Durch den Umbau der deutschen Erzeugungslandschaft (insbesondere Atomausstieg, Koh-
leausstieg und EE-Ausbau mit Schwerpunkt auf Windenergie in Norddeutschland) steigt der
Einsatz von Engpassbewirtschaftungsinstrumenten und damit auch die Netzkosten (vgl. Abbildung
7), die Gber das Netzentgelt auf die Verbraucher umgelegt werden. Ein weiterer Faktor, der zu
einer erheblichen Erhéhung der Netzkosten im Jahr 2021 gefiihrt hat, sind die auch 2021 schon
deutlich gestiegenen Energiepreise. Dies wirkt sich insbesondere auf die Kostenbestandteile Re-
dispatch, Countertrading und Einsatz Reservekraftwerke aus, die im Vergleich zum Vorjahr
deutlich gestiegen sind. Aufgrund der in 2022 in Folge des Ukrainekriegs weiter gestiegenen Preise
diirfte der Trend sich auch in 2022 und den folgenden Jahren fortsetzen (1. HJ 2021: 824 Mio.
Euro; 1. HJ 2022: 2236 Mio. Euro). Eine bessere marktgetriebene Bepreisung von Flexibilitat
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konnte dazu beitragen glinstigere Optionen zu finden und damit die Netzkosten zu senken (vgl.
Kapitel 4.4). Um den Bedarf fiir Netzengpassmanagement und die damit verbundenen Kosten zu
reduzieren wird ein umfangreicher Netzausbau angestrebt.

Abbildung 7: Entwicklung der Kosten fiir das Netzengpassmanagement
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2020) und BNetzA (2022)

133. Die Weiterentwicklung des Redispatches hat das Einspeisemanagement ersetzt (siehe Kapi-
tel 4.1.3). Eine weitere wichtige Systemdienstleistung fir eine sichere Betriebsfiihrung ist das
Bereithalten von Reservekapazitaten, zu denen die Netz- und die Kapazitatsreserve zdhlen. Die
Netzreserve wird vor allem durch flexible Kraftwerksleistung in Stiddeutschland gebildet, um in
den Wintermonaten, in denen es haufig zu hoher Stromproduktion im Norden Deutschlands bei
nicht ausreichender Ubertragungskapazitit von Nord nach Siid kommt, den nétigen Redispatch zu
ermoglichen (BNetzA, 2022). Die Kapazitatsreserve hingegen beschreibt Kapazitaten, die hochge-
fahren werden kénnen, wenn Angebot und Nachfrage am Energy-only-Markt nicht ausgeglichen
werden kénnen, d.h. wenn der Stromverbrauch die am Markt verfligbare Kapazitat tbersteigt
(EnWG § 13e). Die Kapazitatsreserve wurde bisher noch nicht in der Praxis eingesetzt. Neben der
Netz- und Kapazitatsreserve werden in Deutschland weitere Kapazitdten in der sogenannten Si-
cherheitsbereitschaft zurlickgehalten. Die Sicherheitsbereitschaft umfasst Braunkohle-
Kraftwerke, die nach ihrer Stilllegung zunachst fir vier Jahre in die Sicherheitsreserve (berfiihrt
werden, um bei Bedarf nochmals hochgefahren werden kénnen (EnWG § 13 g). Im Zuge der aktu-
ellen Gasmangellage wurde im Rahmen des Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetzes die Rolle der

38



Stellungnahme

Reserven neu definiert. Bis zum 15.04.2024 kdnnen Kraftwerke aus der Netzreserve ohne Ein-
schrankungen im Markt eingesetzt werden, um Erdgas zu sparen. Die finf in der
Sicherheitsbereitschaft verbliebenen Braunkohlekraftwerke wurden in eine Versorgungsreserve
Uberfihrt. Kraftwerke in der Versorgungsreserve konnen ebenfalls bis zum 15.04.2024 normal im
Markt eingesetzt werden, ohne dass eine Lastunterdeckung im Markt vorliegen muss.

134. Zu Systemdienstleistungen fiir die Spannungshaltung gehort beispielsweise die Blindleis-
tungsbereitstellung. Bei Einspeisung von Strom ins Stromnetz erhéhen die Erzeugungsanlagen die
Spannung, was unter anderem durch die Einspeisung von Blindleistung erfolgt. Blindleistung wird
hierbei meist durch Betriebsmittel der Netzbetreiber und durch konventionelle Kraftwerke bereit-
gestellt, kann aber auch durch dezentrale Erzeugungsanlagen geliefert werden (DENA, 2017).

135. Die letzte Gruppe der Systemdienstleistungen umfassen MalRnahmen zum Versorgungswie-
deraufbau. Ubertragungsnetzbetreiber miissen gemeinsam mit Verteilnetzbetreiber in der Lage
sein, im Falle eines grof¥flachigen Stromausfalls, die Versorgung wiederherzustellen. Hierfiir sind
Kraftwerkstypen, die anders als thermische Kraftwerke ohne externe Stromquelle hochgefahren
werden kénnen und somit schwarzstartfahig sind, bereitzustellen (DENA, 2017).

136. Durch den Ausbau der variablen Stromerzeugung aus Windkraftwerken und Photovoltaik-
anlagen wird der Netzbetrieb zunehmend anspruchsvoller. Die ebenfalls voranschreitende
Sektorenkopplung, vor allem durch elektrifizierte Warmeerzeugung und Elektrofahrzeuge, ebenso
wie der Ausbau von Speichern, schaffen hingegen auch neue Flexibilitatsoptionen, die es effizient
und im Einklang mit der jeweiligen Erzeugungs- und Netzsituation zu koordinieren gilt. Hierbei gibt
es unterschiedliche Regelungsziele, die zeitweise im Gegensatz zueinanderstehen kénnen. So
kann es zum Beispiel 6konomisch wiinschenswert sein, flexiblen Stromverbrauch in die Zeiten ei-
ner hoher Windstromerzeugung zu verlagern, was jedoch bei rdaumlicher Ungleichheit von
Erzeugung und Verbrauch zu zusitzlichen Redispatch-Bedarfen im Ubertragungsnetz fiihren oder
Engpdsse im Verteilnetz verstarken kann. Zukiinftige Marktmechanismen, die die systemdienliche
Koordination der Flexibilitdtsoptionen férdern, missen diese Zielkonflikte addquat berlicksichti-
gen und Flexibilitatseinsatze sinnvoll priorisieren. Auch weitere mogliche
Systemdienstleistungsprodukte sollten kontinuierlich dahingegen geprift werden, ob eine markt-
liche Koordination vorteilhaft ist. Dies ist dann der Fall, wenn die Effizienzgewinne der marktlichen
gegeniber anderen Beschaffungsformen die zuséatzlichen Transaktionskosten (bersteigen. Bei
fortgeschrittener Stilllegung konventioneller Kraftwerke kénnte zum Beispiel Gber die marktba-
sierte Koordination von Blindleistung nachgedacht werden, vor allem vor dem Hintergrund des
steigenden Bedarfs an dieser Systemdienstleistung (DENA, 2017). Auch die Bereitstellung der Mo-
mentanreserve, die aktuell von konventionellen Kraftwerken bereitgestellt wird, kdnnte (in eher
fernerer Zukunft) marktlich beschafft werden.
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4.1.3. Weiterentwicklung Redispatch

137. Im Jahr 2022 wurde durch die Einfilhrung des Redispatch 2.0 das bisherige Redispatch-Ver-
fahren auf kleinere Stromerzeugungsanlagen ausgeweitet und das Einspeisemanagement, das
vorher die Reduzierung von Strom aus erneuerbaren Energien (EE) Anlagen und Kraft-Warme-
Kopplungs- (KWK-) Anlagen eigenstandig regelte, in dieses neue Instrument integriert. Am Redis-
patch 2.0 nehmen nun nicht mehr nur konventionelle Erzeugungsanlagen mit einer Leistung lber
10 MW teil, sondern auch Stromerzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Energien mit einer
Leistung von Uber 100 kW sowie alle fernsteuerbaren EE-Anlagen (BDEW, 2020). Durch die Auf-
nahme weiterer Erzeugungseinheiten soll der Redispatch kostengiinstiger und
diskriminierungsfrei umgesetzt werden. Die aufgrund von Netzengpdssen abgeregelten Anlagen
erhalten eine Entschadigungszahlung.

138. Zur Sicherstellung des Einspeisevorrangs von EE- und KWK-Anlagen wurden im Rahmen des
Redispatch 2.0 sogenannte Mindestfaktoren nach §13 EnWG spezifiziert, die vorgeben, um wie
viel wirksamer die Abregelung von EE- und KWK-Strom gegenuber der Abregelung von konventi-
oneller Erzeugung sein muss, um diese vorrangberechtigte Erzeugung reduzieren zu dirfen
(BNetzA, 2020). Die Mindestfaktoren flr erneuerbare Energien wurden auf zehn und fiir KWK-
Strom auf funf festgelegt. Mit dieser Umsetzung wird der im Artikel 11 EEG festgelegte Einspeise-
vorrang fiir erneuerbare Energien im Verhaltnis zu fossilem KWK-Strom noch nicht ausreichend
umgesetzt. Mit Verabschiedung des Kohlausstiegs ist perspektivisch keine Privilegierung fossiler
KWK-Anlagen mehr notwendig, weil mogliche Emissionseinsparungen durch fossile KWK-Anlagen
gegenlber der ungekoppelten Erzeugung zurlickgehen. Perspektivisch sollte daher der Mindest-
faktor fiir fossilen KWK-Strom deutlich abgesenkt werden. Hierfiir ist eine Anderung des EnWG
notwendig (§ 13j Absatz 6).

139. Durch die Erweiterung des Redispatch auf kleinere Anlagen sind nicht mehr nur die Uber-
tragungsnetzbetreiber, sondern vermehrt auch die Verteilnetzbetreiber zur Meldung von
moglichen Redispatch-MalRnahmen verpflichtet. Fir die Verteilnetzbetreiber, ebenso wie fiir die
kleineren Erzeuger und Direktvermarkter erweitert sich das Aufgabenspektrum dadurch signifi-
kant. Netzbetreiber miissen bei der Behebung von Netzengpdssen auch untereinander intensiver
kooperieren, der Datenaustausch unter den Akteuren nimmt zu und es sind neue Aufgaben im
Bereich des bilanziellen und finanziellen Ausgleichs entstanden.

140. Die Erfullung dieser neuen Aufgaben stellt vor allem kleinere Akteure vor Herausforderun-
gen. Hier wird von Beteiligten Kritik unter anderem an einer nicht ausbalancierten IT-Infrastruktur
gelbt, z.B. (BEE, 2022). Sie unterstreicht, wie wichtig die Rolle einer effizienten digitale Infrastruk-
tur fur die zukinftige Koordinierung des Stromsystem ist. Gleichzeitig etablieren sich neue
Losungen, um die erweiterten Prozesse zu unterstiitzen. Ein Beispiel fliir neue Datenaustausch-
plattformen, die sich im Rahmen des Redispatch 2.0 etabliert haben, ist Connect+°. Dies ist ein

5 https://netz-connectplus.de/home/projekt/
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Zusammen-schluss von allen vier Ubertragungs-netz-betreibern sowie 17 Verteilnetzbetreibern
im gesamten Bundesgebiet. Connect+ soll einen flaichen-deckenden und einheitlichen Daten-aus-
tausch zwischen Netzen und Betreibern von Stromerzeugungs-anlagen zur Minimierung von
Netz-engpassen sicherzustellen. Eine weitere Plattform, die in Stidwestdeutschland die Koordina-
tion des Redispatch-Einsatzes durch einen Datenaustausch unterstiitzt, ist die DA/RE-Plattform®
der TransnetBW und der Netze BW die vor allem kleine Netzbetreiber bei der Umsetzung der

neuen Informationspflichten und bei der MaBnahmenkoordinierung unterstiitzen soll.

141. Zukinftig wird der Redispatch 2.0 zum Redispatch 3.0 weiterentwickelt, um auch Kleinstan-
lagen (< 100 kW) sowie auch Verbrauchsanlagen und Speicher in den Netzoptimierungsprozess zu
integrieren. Dadurch wiirden Einsatze von Flexibilitdt zur Unterstlitzung des Netzbetriebs koordi-
niert. Wahrend Redispatch aktuell kostenbasiert durchgefiihrt und auf individuellen Vertragen
zwischen Kraftwerks- und Ubertragungsnetzbetreibern basiert, konnte die Beschaffung der Leis-
tungen fir die Reduzierung und Erhohung der Leistung in einer Netzregion prinzipiell auch
marktbasiert koordiniert werden. Die Diskussion eines moéglichen marktbasierten Redispatches
erfolgt in Kapitel 6.4. Des Weiteren ist denkbar, die Lokalisierung der Erzeugungs- oder Ver-
brauchseinheiten im Ubertragungsnetz schon bei der Ermittlung des Marktergebnisses stirker zu
beriicksichtigen, um Redispatch zu vermeiden. Dies ware etwa durch die Definition von mehr als
einer Preiszone fiir Deutschland oder durch das Nodalpreisverfahren méglich (in Kapitel 6.2 dis-
kutiert). Jedoch ist nicht bei allen MaBnahmen sichergestellt, dass der Redispatch-Bedarf ganzlich
entfillt. Es kénnten je nach Ausgestaltung strom- und/oder spannungsbedingte Redispatch-Be-
darfe’ bestehen bleiben.

4.2. Vorschlage zum Marktdesign im Verlauf der Energiekrise

142. Die Strompreisentwicklungen im Verlauf des Jahres 2022 brachten eine starke Kritik am be-
stehenden Strommarktdesign hervor und fiihrten zu einer Diskussion (iber mégliche Anderungen
der Marktregeln. Dabei wurde unter anderem das Einheitspreisverfahren, bei dem alle inframar-
ginalen Bieter den Marktrdumungspreis erhalten, kritisiert. Da oft Erdgaskraftwerke die
marginalen Gebote stellen, stiegen die Strompreise aufgrund der sehr hohen Erdgaspreise stark
an. In dem Zeitraum der sehr hohen Gaspreise herrschte gleichzeitig eine aulergewohnliche
Knappheit in der Stromerzeugung, die auf nichtverfiigbare Kernkraftwerke in Frankreich (Entso-E,

5 https://www.dare-plattform.de/

7 Ein spannungsbedingter Redispatch meint den Bedarf an Blindleistung zur Spannungshaltung. Er hdngt von der Auslastung der Ubertra-
gungsleitungen ab und kann sowohl bei starker als auch schwacher Auslastung auftreten. Da (kapazitive und induktive)
Blindleistungseinspeisungen kein marktliches Produkt sind, wird ein erhéhter Bedarf an Blindleistung im Rahmen des Redispatch beschafft.
Das Gegengeschaft flir spannungsbedingte Redispatch-MaRnahmen wird liber die Stromborse abgewickelt, da hierfiir kein gezielter lokaler
Ausgleich erforderlich ist. Spannungsbedingter Redispatch macht einen kleineren Teil der gesamten Redispatch-MaRnahmen aus (2020: 17%,
2021: 5% gemalk Monitoringbericht der Bundesnetzagentur und der Monopolkommission 2022 (BNetzA, 2023)). Der Grof3teil der MalRnah-
men sind strombedingt und darauf zuriickzufiihren, dass die Leistung, die gemaR Marktergebnis auf einer Leitung transportiert werden soll,
die Ubertragungskapazitat dieser Leitung tibersteigt.
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2023a) sowie auf die verminderte Leistung von Wasserkraftwerken und thermischen Kraftwerken
durch niedrige Flusspegelstiande infolge der Dirre (Entso-E, 2023b) zurlickzufiihren waren. Diese
Faktoren hatten eine zusatzliche preistreibende Wirkung, die die Kritik am Strommarktdesign ver-
starkte. Anlagen mit geringen variablen Kosten profitieren von den hohen Strompreisen und
erzielen ungeplante Gewinne, die als Zufallsgewinne oder Windfall-Profits bezeichnet wurden. In
der offentlichen Debatte waren als Reaktion auf die hohen Preise eine Abkehr vom Einheitspreis-
verfahren, eine Subventionierung von Erdgas zur Begrenzung der Gebotspreise von
Erdgaskraftwerken (iberisches Modell) sowie eine Segmentierung des Strommarktes in Anlagen
mit niedrigen und solche mit hohen variablen Erzeugungskosten (griechischer Vorschlag) die am
meisten diskutierten Optionen. Diese werden im Folgenden ndher erldutert.

4.2.1. Einheitspreis- versus Gebotspreisverfahren

143. Die Marktraumung nach Einheitspreisverfahren (pay-as-clear) beschreibt nicht nur die Funk-
tionsweise von Strommarkten, sondern ist typisch fir viele Markte, an denen homogene Giiter
gehandelt werden (Wawer, 2022). Hierin bestimmt sich ein einheitlicher Marktpreis aus dem
Schnittpunkt der Angebots- und Nachfragekurve. Prinzipiell ware zur Marktraumung jedoch auch
ein Gebotspreisverfahren (pay-as-bid) moglich, bei dem jedes bezuschlagte Gebot den angebote-
nen Preis erhalt. Dieses Verfahren kommt aktuell bei der Beschaffung von Regelleistung zum
Einsatz, konkret fiir die Vergitung der vorgehaltenen Leistung sowie der bereitgestellten Energie
durch Sekundarregelleistung und Minutenreserve (aFRR und mFRR).

144. Im Einheitspreisverfahren wird vereinfacht davon ausgegangen, dass Kraftwerke zu ihren
Grenzkosten (marginal costs) ihre Kapazitdten anbieten, sodass die Grenzkosten des teuersten
noch fir die Deckung der (kurzfristig weitestgehend preisunelastischen) Last benétigten Kraft-
werks den Strompreis bestimmen. Da bereits ein Gebot zu den eigenen Grenzkosten einem Bieter
Chancen auf einen positiven Deckungsbeitrag (Marge) bietet, ist diese Gebotsstrategie fiir viele
Akteure naheliegend, was zu eine hohen Kosteneffizienz des Marktergebnisses flihrt.

145. Im Gebotspreisverfahren ist die Ermittlung der optimalen Gebotsstrategie fiir die Anlagen-
betreiber hingegen deutlich schwieriger. Sie miissen in diesem Verfahren versuchen, auf der Basis
antizipierter Marktpreise, ein Gebot zu formulieren, das ihnen einerseits einen gewiinschten De-
ckungsbeitrag ermoglicht und andererseits die Chancen bietet, mit dem Gebot erfolgreich zu sein.
So wiirden Anlagenbetreiber versuchen, moglichst nah an dem Preis des teuersten noch erfolgrei-
chen Gebots zu bieten, sodass die durchschnittlichen Preise im Markt bei guter
Prognostizierbarkeit vergleichbar sind zu den pay-as-clear-Preisen. Gleichzeitig benachteiligt pay-
as-bid kleinere Anbieter, da die Ermittlung der optimalen Gebotsstrategie komplexer ist als im
Einheitspreisverfahren.
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4.2.2. Marksegmentierung (Griechischer Vorschlag)

146. Gaskraftwerke sind im Markt haufig preissetzend, obwohl sie nur einen geringen Anteil des
nachgefragten Stroms erzeugen. In der aktuellen Diskussion wird daher eine Entkopplung des
Strompreises vom Gaspreis gefordert. Ein Vorschlag zur Entkopplung durch Marktsegmentierung
wurde von Griechenland am 22.07.2022 im Rat der Europaischen Union eingebracht und seitdem
viel diskutiert (Council of the European Union, 2022). Der Vorschlag bezieht sich auf den Day-Ahead-
Markt. Intraday-Markte und Regelleistungsmarkte sollen unverdandert bleiben. Die Idee ist, zu-
kiinftig zwei separate Day-Ahead-Auktionen fir den Stromhandel zu verwenden. In einem as
available-Markt bieten unflexible Stromerzeuger, deren Kosten von hohen Kapitalkosten be-
stimmt werden (Windkraftanlagen, Photovoltaikanlagen, Wasserkraftwerke und
Atomkraftwerke), wahrend im anderen Markt (on demand) flexible Anlagen mit hohen variablen
Kosten partizipieren (vor allem fossile Kraftwerke). Die Preisbildung und Refinanzierung der Anla-
gen im on demand-Markt soll wie bisher im Einheitspreisverfahren stattfinden. Fir die
Refinanzierung der Anlagen im as available-Markt wird die durchgédngige Verwendung von CfDs
(siehe Kapitel 5) vorgeschlagen. Auf beiden Markten werden so separate Strompreise gebildet, die
Uber einen gewichteten Mittelwert an die Nachfrageseite weitergegeben werden. Dies soll zu ei-
nem niedrigeren Strompreis filhren und hohe Zufallsgewinne vermeiden.

147. Mit dem Ziel, die aktuell hohen Strompreise und die daraus resultierenden Zufallsgewinne
zu vermeiden, werden mit dem Vorschlag vor allem kurzfristige Probleme des Marktdesgins unter
hohen Gaspreisen adressiert. Das Marktgestaltung sollte jedoch unabhdngig von temporaren
Preiseffekten betrachtet werden. Eine Marktsegmentierung ist ein komplexer Eingriff in den
Markt, der europaweit abgestimmt werden misste. Die Umsetzung wirde eine lange Zeit in An-
spruch nehmen, um beispielsweise verbindliche Regeln bezliglich des Handels zwischen
Bérsenbetreibern und Ubertragungsnetzbetreibern festzulegen (Benedettini et al., 2022). In ei-
nem verpflichtenden CfD-Pool am as available-Markt wiirden aulRerdem die Signale zur
Bestimmung des Dispatches, die im aktuellen Marktdesign durch den kostenbasierten Dispatch
klar geregelt sind, fehlen (Maurer et al., 2022). Somit musste fir den Fall, dass die Erzeugung aus
dem as available-Pool die Nachfrage Ubersteigt, eine Einspeisereihenfolge festgelegt werden, da
keine Anreize fiir eine Reduktion der Einspeisung bestehen. Zudem werden Anlagen auf Basis von
CfDs kostenbasiert und nicht marktgerecht entlohnt, was der bisherigen Zielsetzung entgegen-
l[auft, die erneuerbaren Energien moglichst forderfrei in den Markt zu integrieren. Auch die
Einflhrung eines marktanteilgewichteten Strompreises wirft Umsetzungsfragen auf. Staaten, de-
ren Stromerzeugung nur zu einem geringen Anteil auf Gas basiert, profitieren starker als Staaten
mit groBen Anteilen gasbasierter Stromerzeugung (Benedettini et al., 2022). Zudem verwdassert
ein gewichteter Strompreis die Strompreissignale, die mittelfristig flr die ErschlieBung marktge-
triebener Flexibilitat zur Erreichung der Klimaziele zwingend notwendig sind. Ein gdnzlicher
Wegfall von Zufallsgewinnen ist kein grundsatzliches Ziel des Marktdesigns. Preisspitzen sind ein
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normaler Bestandteil des bestehenden Marktdesigns und bieten Anreize fir Investitionen in be-
stimmte Erzeugungstechnologien, vor allem solche mit hoher Flexibilitit und niedrigen
Kapitalkosten.

148. Gegenlber einer Marktsegmentierung hat die einheitliche Merit-Order einige Vorteile. So
werden aktuell am Day-Ahead-Markt Preissignale gebildet, die die Knappheiten bei der Angebots-
und Nachfragesituation adaquat darstellen. Diese Preissignale kommen zurzeit zwar bei der Mehr-
zahl der Letztverbraucher nicht an und haben somit nur eine sehr begrenzte Lenkungswirkung auf
den Stromverbrauch, was aber nicht in der einheitlichen Merit Order, sondern durch andere As-
pekte des aktuellen Marktdesigns begriindet ist (siehe Kapitel 4.6).

4.2.3. lberisches Modell

149. Zur Senkung der Strompreise haben Portugal und Spanien im Juni 2022 eine Subvention fir
konventionelle Brennstoffe eingefiihrt, die durch eine Stromsteuer refinanziert wird und den Ein-
fluss des Gaspreises auf den Strompreis dampfen soll. Der Ansatz sieht vor, dass alle fossilen
Erzeuger eine festgeschriebene Preisreduktion in ihren Geboten beriicksichtigen und dadurch der
Strompreis sinkt und die Zufallsgewinne gemindert werden. Die verlorenen Erl6se der konventio-
nellen Kraftwerke werden den Erzeugern aus den Einnahmen der Stromsteuer erstattet. Dadurch,
dass die Subvention allen konventionellen Erzeugern zugutekommt und nicht nur den erdgasbe-
triebenen Kraftwerken, kommt es zu keiner Verschiebung in der Merit Order und somit auch zu
keiner weitreichenden Auswirkung auf die Koordinationswirkung des Marktes.

150. Erste Analysen dieses Markteingriffs zeigen eine Kosteneinsparungen fir die Verbrau-
cher:innen auf moderatem Niveau. Der durchschnittliche Strompreis in den ersten zwei Monaten
nach der Einflihrung ist von sonst erwartbaren 299 €/MWh auf tatsachlich 144 €/MWh gefallen,
allerdings ist im gleichen Zeitraum eine Stromsteuer von 109 €/MWh angefallen. Die resultieren-
den Einsparungen belaufen sich somit auf 46 €/MWh (Schlecht et al., 2022). Durch die Kopplung
der europaischen Strommarkte fiihrte die Senkung des spanischen Strompreises (und andere Ef-
fekte) zu einem erhéhten Stromexport nach Frankreich und Marokko (Schlecht et al., 2022). Die
zusatzlichen Exporte waren im Umfang begrenzt, weil die iberische Halbinsel nur schwach mit dem
restlichen Verbundnetz gekoppelt ist, mit nur 2.800 MW Kuppelkapazitat zu Frankreich und 900
MW zu Marokko. In Landern, deren mogliche Leistungsaustausche mit Nachbarldandern deutlich
hoéher sind, wie z.B. im Fall von Deutschland, hatte die Einflihrung einer Subvention auf einzelne
Erzeugungstechnologien eine noch schwachere Auswirkung auf nationale Strompreise, da ein gro-
Rer Teil der Wirkung durch verstarkte Exporte gedampft wirde. Ein weiterer Aspekt, der die
Wirksamkeit des iberischen Modells im deutschen Markt beschranken wiirde, ware die hierzu-
lande groRere Bedeutung langfristiger Strombezugsvertrage, durch die sich starke kurzfristige
Schwankungen bei den fossilen Brennstoffen weniger direkt auf die Endkundenpreise wirken.

151. Das iberische Modell ist also nicht auf andere Staaten Ubertragbar und hatte fir Deutsch-
land nur dann eine Wirkung, wenn es europaweit eingefiihrt wiirde. Die Subventionierung fossiler
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Energie widerspricht jedoch den europaischen Klimaschutzbemiihungen und hatte allenfalls als
kurzfristige Krisenmafinahme eine Berechtigung. Jedoch gibt es auch fir dieses Ziel bessere Mal3-
nahmen, um vor allem vulnerable Verbraucher:innen von der Krisenauswirkung zu entlasten.
Hierbei konnte die Finanzierung von Entlastungen liber den Staatshaushalt das Ziel einer gerech-
ten Lastenteilung besser erfiillen als eine Umlage auf den Strompreis, wie sie im iberischen Modell
implementiert wurde, da Gruppen mit niedrigeren Einkommen einen héheren Anteil ihrer Ein-
kiinfte auf die Stromkosten verwenden und dadurch (iberproportional belastet wiirden.

4.2.4. Zwischenfazit zu den vorgeschlagenen KrisenmaBnahmen

152. Tiefgreifende Eingriffe in das bestehende Marktdesign miissen sorgfaltig abgewogen wer-
den und auch gegen sich dndernde Randbedingungen robust sein. Hierbei muss die zu erwartende
mittel- und langfristige Entwicklung der Brennstoff- und Strompreise betrachtet werden. Die ak-
tuelle Hohe der Erdgaspreise ist aullergewdhnlich, und sollte nicht handlungsleitend fir
grundsatzliche Marktdesignentscheidungen sein.

153. Insgesamt zeigt sich, dass die Kurfriststrommarkte ihre Koordinationsfunktion sehr gut er-
fullen, sodass Anderungen am Design das Risiko von Effizienzverlusten bergen. Der Fokus von
Marktdesignanderungen sollte stattdessen auf der Frage liegen, ob in Zukunft ausreichende In-
vestitionsanreize sowohl in erneuerbare Stromerzeugung als auch in bedarfsgerecht einsetzbare
Kapazitdten bestehen, bei weiterhin hoher Allokationseffizienz des Marktes. Die Investitionsan-
reize sollten so weit wie moglich aus dem Markt kommen, ggf. ergdnzt durch
Kapazitatsmechanismen. Dies wird im Kapitel 5 eingehender diskutiert. KrisenmalRnahmen zur
Entlastung der Verbraucher:innen sollten eher auRerhalb des Marktdesigns implementiert wer-
den und im Idealfall ausreichende Anreize zum sparsamen Energieeinsatz bieten.

4.3. Weiterentwicklung von Gebotsformen im Stromgro8handel

154. Der Betrieb von Kraftwerken unterliegt einigen technischen Restriktionen, die sich nur ver-
einfacht in einem einfachen Stundengebot abbilden lassen. Die Erweiterung der Gebotssprache,
die eine genauere Abbildung der technischen Charakteristika ermoglicht, konnte die Koordination
des Anlageneinsatzes verbessern. Zukilinftig ware auch die verbesserte Darstellbarkeit von verfiig-
barer Flexibilitat winschenswert, die ebenfalls die Allokationseffizienz erhéhen kénnte. Hierbei
sind verschiedene Erweiterungen moglicher Gebotsformen denkbar.

155. Derzeit gibt es bei der Day-Ahead die Moglichkeit, mehrere Preis-/Mengenpaare (single
bids) flir eine Zeiteinheit, d.h. flr eine Stunde abzugeben. Auch Blockgebote (block bids) Gber
mehrere Stunden sind moglich. Hierdurch kdnnen Kraftwerksbetreiber langfristiger planen und
bewerten, ob ein An- oder Abfahren der Anlage wirtschaftlich sinnvoll ist (EPEX SPOT SE, 2022).
Die moglichen Gebotsformen wurden in der jlingeren Vergangenheit bereits erweitert, um mehr
Flexibilitat zu ermoglichen. Aktuell gibt es flinf verschiedene Blockstrukturen, die geboten werden
koénnen:
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e Curtailable blocks: Gruppe von Blécken, die entweder im gesamten, gar nicht oder {iber ei-
nem bestimmten Minimum ausgefiihrt werden

Linked blocks: Zwei miteinander verlinkte Blocke, bei denen der eine Block nur ausgefiihrt
werden darf, wenn der andere Block (“father block”) auch ausgefiihrt wurde. Der father
block hingegen kann auch ohne den verlinkten Block ausgefiihrt werden.

Exclusive blocks: Gruppe von Blocken, von denen hochstens einer ausgefiihrt wird

Big blocks: Block dessen Volumen bis zu 1.500 MW grof8 sein kann (normal max. 400 MW)

Loop blocks: Zwei Blocke, die entweder gemeinsam oder gar nicht ausgefiihrt werden

156. In der Realitat werden die verschiedenen Blockgebote haufig komplex miteinander kombi-
niert, um so viele Restriktionen wie moglich abzubilden. (Richtstein et al., 2020) zeigt, dass
Erzeugungseinheiten durch Blockgebote auf Unsicherheit dennoch nicht optimal reagieren kon-
nen und nicht immer die optimale Bezuschlagung bzw. Verwendung aller verfiigbaren Kapazitdten
gewadhrleistet ist. Deswegen konnte es sinnvoll sein, zukiinftig die Gebotsformate weiter zu tber-
arbeiten.

157. Eine Alternative zu single und block bids stellen multi-part bids dar. Diese werden beispiels-
weise in den Vereinigten Staaten von Amerika verwendet. Multi-part bids ermdglichen die
Abbildung der Charakteristika von Erzeugungseinheiten. Hierzu gehoren beispielsweise Mindest-
und Maximalleistung, Regelgeschwindigkeit und minimale Betriebs- und Stillstandzeiten. In (Richt-
stein et al., 2020) wird gezeigt, dass eine solche Gebotsform effizienter mit Unsicherheiten umgeht
und die verfligbaren Kapazitaten besser genutzt werden. Multi-part bids sollten deswegen Teil der
Diskussion des zukiinftigen Marktdesigns sein und weiter untersucht werden.

158. Dariber hinaus kdnnte auch eine Anpassung der nachfrageseitigen Gebote zielfiihrend sein.
Nachfrageseitige Gebote konnen Flexibilitdtspotenziale auf der Verbrauchsseite abbilden und so-
mit die Unsicherheiten im Strommarkt verringern. Die diskutierten Gebotsstrukturen sind in
Abbildung 8 dargestellt und werden nachfolgend kurz beschrieben (Ashour Novirdoust et al.,
2020).

e Self-Scheduled Load — Preisunelastisches Last (bisher vor allem verwendet)

Price-Elastic Load — Preiselastische Last, die nicht zwangslaufig erfillt werden muss und de-
ren akzeptierte Menge vom Strompreis zum jeweiligen Zeitpunkt abhangt

Shiftable Volume — Fixe Nachfragemenge, die beliebig liber einen bestimmten Zeitraum be-
reitgestellt werden kann

Shiftable Profile — Vordefiniertes Lastprofil das Giber einen bestimmten Zeitraum abgerufen
werden kann

Adjustable Load — Last die unter Berticksichtigung von Opportunitatskosten abgeregelt oder
erhoht werden kann
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Abbildung 8: Nachfrageseitige Gebotsformen
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Quelle: Eigene Darstellung nach (Ashour Novirdoust et al., 2020)

159. Ebenso wie andere Aspekte des Marktdesigns miissen auch Gebotsformate europaisch ab-
gestimmt werden, denn aus den nationalen Gebotskurven wird im Rahmen der Marktkopplung
ein europaweites Marktclearing errechnet. Hierfir wird von der Price Coupling of Regions (PCR)
der PCR EUPHEMIA-Algorithmus ausgefiihrt, der die vorgeschlagenen Gebotsformen ebenfalls un-
terstitzen muss (BNetzA, 2023). Hier kdnnte die Einflihrung von multi-part bids oder flexiblen
Nachfragegeboten vorgeschlagen werden.

4.4. Einbindung von Flexibilitatsoptionen

4.4.1. Potentiale und aktuelle Hemmnisse

160. Steigende Anteile der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien erhéhen sich die Varia-
bilitadt der Erzeugung und somit auch der Bedarf an Flexibilitdt, um einen sicheren Systembetrieb
zu gewahrleisten. Die BNetzA definiert Flexibilitat nach (Eurelectric, 2014) als ,,die Veranderung
von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion auf ein externes Signal (Preissignal oder Aktivierung)
mit dem Ziel, eine Dienstleistung im Energiesystem zu erbringen.” (BNetzA, 2017). Sie kann von
diversen Akteuren aus unterschiedlichen Bereichen angeboten werden. So gibt es Flexibilitat in
der Industrie, bei gewerblichen Verbrauchern sowie kleinteilige Flexibilitat bei Haushalten, welche
jeweils unterschiedlich eingesetzt und liber unterschiedliche Mechanismen aktiviert werden kén-
nen. Die Vielfiltigkeit der Optionen und der beteiligten Akteure macht es notwendig,
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Flexibilitatseinsatze effizient zu koordinieren. Dies kann prinzipiell unter Nutzung von Marktme-
chanismen erfolgen, aber es sind auch andere Koordinationsformen denkbar.

161. Zu den Flexibilitdtspotenzialen im Bereich Industrie und Gewerbe zdhlt vor allem die Last-
verschiebung. Hemmnisse bei der ErschlieRung dieser Potenziale sind der regulatorische Rahmen,
der die Vermarktungsmoglichkeiten von Flexibilitat aktuell zu wenig fordert, zusatzliche Kosten
zur ErschlieBung der Flexibilitat (da Prozesse ggf. umgebaut werden miissen und teilweise unter-
halb der Kapazitat der Anlagen betrieben werden, anstatt am optimalen Betriebspunkt) sowie
Vorbehalte gegenlber der Datensicherheit, der Energieversorgung im laufenden Betrieb und der
Prozesskontrolle (Munzel et al., 2022; Ausfelder et al. 2018; Brée et al. 2018).

162. Durch die Zunahme von privaten Erzeugern, Heimspeichern sowie der Elektrifizierung des
Verkehrs (E-Mobilitat) und des Warmesektors (Warmepumpen) nehmen auch die Flexibilitatspo-
tenziale in Haushalten stetig zu. Um diese nutzbar zu machen, sind Messeinrichtungen und eine
digitale Infrastruktur zur Erhebung von Netzzustandssituationen und zum sicheren Datenaus-
tausch Voraussetzung. Fir eine effiziente Nutzung kleinteiliger Flexibilitat ist eine Aggregation
sinnvoll. Die ErschlieRung kleinteiliger Flexibilitat wird aktuell jedoch durch die nicht ausreichende
digitale Infrastruktur, die geringen monetaren Anreize und den bestehenden regulativen Rahmen
gehemmt (Munzel et al., 2022).

163. Weitere Flexibilitdtspotentiale ergeben sich durch die Elektrifizierung der Warmeversor-
gung in Nah- und Fernwarmenetzen, die Elektrifizierung von Prozesswarmeerzeugung in der
Industrie sowie durch Elektrolyseure zur Wasserstoffherstellung. Hierfir ist neben einem Ausbau
der Infrastruktur auch eine Weiterentwicklung der bestehenden Technologien nétig, um Anlagen
in verschiedenen GrofRenklassen zur Verfiigung stellen zu kdnnen. Auch dabei ist einer der groRten
Hemmnisse der regulatorische Rahmen. Bisher haben die verschiedenen Sektoren unterschiedli-
che Regelwerke, Fordermechanismen und Marktplatze. Dies driickt sich beispielsweise in der
heterogenen Gestaltung von Steuern, Abgaben und Umlagen aus. Die Sektoren miissen zukiinftig
nicht nur technisch, sondern auch regulatorisch und wirtschaftlich starker miteinander gekoppelt
werden (Munzel et al., 2022).

4.4.2. Einsatzbereiche fiir Flexibilitét

164. Mit Fortschreiten der Energiewende steigen vor allem die Herausforderungen beim Betrieb
der Verteilnetze. Der Einsatz von Flexibilitdt konnte daher unter anderem das Engpassmanage-
ment im Verteilnetzbetrieb effizient unterstiitzen. Der weitaus groflte Teil der erneuerbaren
Erzeugung wird in Verteilnetze eingespeist, und auch die Elektrifizierung der Sektoren Warme und
Mobilitat findet primar im Verteilnetz statt, vorwiegend durch flachendeckende Neuinstallationen
von Warmepumpen und Ladepunkten fiir Elektrofahrzeuge. Eine Flexibilisierung sowohl der Er-
zeugung bzw. Stromeinspeisung als auch des Energieverbrauchs ebenso sowie der netzdienliche
Einsatz von Stromspeichern kénnen dazu beitragen, Engpdsse im Verteilnetz zu vermeiden,
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wodurch das Stromnetz auch dann sicher betrieben werden kann, wenn der Netzausbau reduziert
oder zeitlich verzogert stattfindet.

165. In den Zeiten, in denen Flexibilitatsoptionen nicht benotigt werden, um den Netzbetrieb zu
unterstitzen, konnten sie auch im Markt agieren und dadurch zusatzliche Deckungsbeitrage er-
zielen. Im GroRhandelsmarkt spiegelt das Marktsignal die Versorgungssituation der weitraumigen
Systembilanz wider, welches von der lokalen Versorgungssituation abweichen kann. Die Priorisie-
rung zwischen dem netzdienlichen und dem marktdienlichen Einsatz wurde vielfaltig diskutiert
und fiihrte u.a. zu dem sogenannten Ampelkonzept (BDEW, 2013), nach welchem solange Markt-
mechanismen frei wirken sollen, wie keine Grenzwertliberschreitungen im Netz antizipiert
werden (“griine Ampel”), und der Netzbetreiber im Fall einer Stérung die Steuerung ibernimmt
(“rote Ampel”). In dem dazwischen liegenden Bereich der “gelben Ampelphase” wird eine Inter-
aktion zwischen Netzbetreibern und Marktteilnehmern vorgeschlagen. Zur konkreten Auspragung
dieser Interaktion gibt es vielfaltige Vorschlage. Einige Konzepte wurden zum Beispiel in den Pro-
jekten der Schaufenster Intelligente Netze erforscht und erprobt (BMWK, 2022).

4.4.3. Umsetzungsoptionen

166. Zunachst gibt es die Moglichkeit, kleinteilige Flexibilitatseinheiten durch Aggregatoren zu
biindeln und dadurch in groeren Einheiten handelbar zu machen. Bereits heute treten Aggrega-
toren in Form virtueller Kraftwerke auf und biindeln in der Regel kleine EE-Anlagen, aber auch
Lastflexibilitat industrieller und gewerbliche Stromkunden. Durch die Aggregation kbnnen ver-
schiedene Produkte an den Spot- und Regelleistungsmarkten sowie weitere
Systemdienstleistungen angeboten werden. Virtuelle Kraftwerke optimieren den Betrieb von fle-
xiblen Kraftwerken wie KWK-Anlagen, Biogasanlagen und Speichern, um am Markt teilzunehmen
und Flexibilitat bereitzustellen (DENA, 2022).

167. Eine weitergehende Moglichkeit, Flexibilitdt zu koordinieren, sind (lokale oder Uberregio-
nale) Flexibilitdtsplattformen zur marktlichen Beschaffung von Flexibilitdt. Fir bestimmte
Produkte konnten dort die moglichen Anbieter auf solche eingegrenzt werden, die den lokalen
Netzzustand auch tatsachlich beeinflussen konnen. Auf der Nachfrageseite steht der Netzbetrei-
ber, der unabhangig vom Preissignal an der Bérse die Flexibilitat vergitet (Burges et al., 2022). Fir
eine effiziente Verwendung von lokalen Flexibilitatsplattformen ist die Ausgestaltung der angebo-
tenen Produkte, die Aggregation der Flexibilitdt, die Entwicklung von MaBBnahmen, die Gaming
verhindern (siehe auch Diskussion in Kapitel 6.4), die Schaffung von Daten- und Serviceplattform
fur den Informationsaustausch und die Entwicklung von Methoden zur netziibergreifenden Koor-
dination erforderlich. Im Rahmen der SINTEG-Projekte konnten erste lokale
Flexibilitatsplattformen erfolgreich erprobt werden (siehe Burges et al., 2022).

168. In eine dhnliche Richtung gehen die Diskussionen um den Redisptach 3.0. Wahrend die bis-
herige Weiterentwicklung des Redispatches in Deutschland sich auf die Erzeugungsseite
beschrankt, wird eine Weiterentwicklung des Mechanismus im Rahmen von Redispatch 3.0 auch
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auf Laststeuerung und Speicher diskutiert; dies wiirde somit Flexibilitat netzdienlich koordinieren.
Laststen und Speicher lassen sich nur sehr eingeschrankt in einem administrativen Redispatch, wie
er derzeit umgesetzt ist, einbinden. Hier wére stattdessen ein marktbasierter Redispatch besser
zur Koordination geeignet. Mit dem §14c EnWG wurde deswegen bereits die prinzipielle Moglich-
keit fur Verteilnetzbetreiber geschaffen, eine marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat
umzusetzen. Die konkrete Ausgestaltung eines solchen marktbasierten Mechanismus ist aber
noch weitestgehend unklar. Da im Redispatch 3.0 auch die Erweiterung auf Anlagen <100 kW Leis-
tung erfolgen soll, missen zukiinftig mehrere Millionen Anlagen in Deutschland hierin
beriicksichtigt werden kdnnen. Hierfir bedarf es einer Kommunikations- und IT-Infrastruktur, die
es ermoglicht, mit den Anlagen zu kommunizieren und Daten auszutauschen. Der Aufbau dieser
Infrastruktur ist eine zentrale Herausforderung fiir die Koordination von Flexibilitatseinsatzen und
die Weiterentwicklung des Redispatch 3.0. Klassische SCADA-basierte (Supervisory Control and
Data Acquistion) Netzleitsysteme kdnnten mit den zukiinftigen Anforderungen Uberfordert sein.
Stattdessen konnte perspektivisch die Gaia-X-Infrastruktur (siehe Kapitel 3.4) genutzt werden. In
den ersten Designentwiirfen fiir den Redispatch 3.0 wird eine freiwillige marktbasierte Teilnahme
der Kleinstanlagen skizziert (TransnetBW, 2022).

169. Weitere Vermarktungsmoglichkeiten fir Flexibilitat konnen durch Energy Communities ent-
stehen. Energy Communities sind Gruppen individueller Akteure, die gemeinsam freiwillig im
Energiesektor agieren, ein gemeinsames Ziel verfolgen und vorgegebene Regeln akzeptieren
(DENA, 2022). Neben potentiell positiven Effekten auf die Verteilnetze kénnen Energy Communi-
ties durch die direkte technische und wirtschaftliche Partizipation der individuellen Akteure die
Akzeptanz der Energiewende starken und dadurch den Ausbau der erneuerbaren Energien for-
dern. Mogliche Ausgestaltungsformen von Energy Communities zur FlexibilitatserschlieBung sind
der Peer-to-Peer-Handel (P2P-Handel) und die Aggregation von kleinen Kapazitdten. Im P2P-Han-
del kdonnte unter Verbraucher:innen (,,Customer” — C2C) oder unter Unternehmen (,,Business” —
B2B) stattfinden. In der Strombinnenmarktrichtlinie 2019 der EU wurde die Rolle des ,aktiven
Kunden” bereits definiert und somit die Grundlagen fir eine aktive Teilhabe der Endkunden im
C2C-Handel geschaffen. Es ist zwischen zwei verschiedenen P2P-Ansatzen zu unterscheiden. Beim
Peer-to-Community-Ansatz erfolgt ein bilanzieller Handel zwischen allen Teilnehmenden einer be-
stimmten Community. In einer virtuellen Gemeinschaft erfolgt der Ausgleich des Angebots und
der Nachfrage innerhalb einer Gebotszone und nicht innerhalb einer lokalen Nachbarschaft. An-
ders ist dies beim lokalen Peer-to-Peer-Handel, bei dem {iber einem dezentralen Marktplatz
innerhalb definierter geografischer Grenzen gehandelt wird. Der Netzbetreiber nimmt anders als
bei Flexibilitatsplattformen nicht am Handel teil (Burges et al., 2022).
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4.5. Netzentgeltsysteme und deren Lenkungswirkung

4.5.1. Netzentgeltsystematik und Flexibilitatsanreize

170. Die von Letztverbrauchenden zu entrichtenden Netzentgelte refinanzieren die Investitions-
, Betriebs- und Wartungskosten fiir die Stromnetze und machen heute einen nennenswerten An-
teil der Endkundenstrompreise aus. Durch eine Zunahme des Elektrizitatsbedarfs im Rahmen der
Dekarbonisierung steigt der Bedarf an Netzkapazitdten, sodass davon auszugehen ist, dass die
Entgelte auch in Zukunft wichtig bleiben werden. Die Netzentgeltsystematik kdnnte vor diesem
Hintergrund dahingehend entwickelt werden, dass sie so weit wie moglich die Ausschopfung von
Flexibilitdtspotentialen und die Schaffung von Lokalisierungssignalen (vgl. auch Kapitel 6) unter-
stitzen.

171. Sowohl die Kostenstruktur der Netzentgelte als auch der Effekt, dass (statische) Netzent-
gelte die Wirkung von Strompreissignalen dampfen, fordern aktuell den systemdienlichen Einsatz
vorhandener Flexibilitdt kaum. Die Entgeltermittlung ist fir verschiedene GroRenordnungen des
Jahresstromverbrauchs unterschiedlich ausgestaltet. Bei einem Jahresverbrauch unter 100
MWh/a ist ein fixer Grundpreis und ein fixer Energiepreis (Arbeitspreis) pro kWh Verbrauch zu
zahlen. Bei einem Jahresverbrauch oberhalb dieser Grenze wird ein Energie- und ein ex-post-Leis-
tungspreis erhoben (Ernest and Young et al., 2018). Bei Industriekunden hadngt die Hohe des
Netzentgeltes nicht vom Einsatzzeitpunkt ab, was unter Flexibilitatsgesichtspunkten wiinschens-
wert wére, sondern von der Jahresbenutzungsdauer.? Bei einer hohen Benutzungsdauer (>2.500
h/a) wird ein hdherer Leistungspreis pro kW berechnet, da unterstellt wird, dass der Verbraucher
mit gréBerer Wahrscheinlichkeit einen hohen Beitrag zur Jahreshdchstlast des Netzes hat und sich
somit starker an den Kosten der dafiir bendtigten Infrastruktur beteiligen soll. Das Leistungsent-
gelt ist dann das Produkt aus dem Leistungspreis und der Jahreshdchstleistung, was dazu fiihrt,
dass Anlagenbetreiber einen moglichst gleichmaRigen Betrieb anstreben, um Lastspitzen zu ver-
meiden. Es besteht also ein groRer Anreiz, vorhandene Flexibilitdt primar zur Spitzenlastreduktion
einzusetzen, auch wenn andere Einsatzmoglichkeiten ggf. einen groBeren Systemnutzen stiften
konnten. Auch bei Anlagen mit einer niedrigen Benutzungsdauer, die einen niedrigeren Leistungs-
preis, aber einen héheren Energiepreis haben, wird systemdienliche Flexibilitdit gehemmt. Die
héheren Energiepreise benachteiligen sie im Wettbewerb um die Vermarktung von Flexibilitat ge-
genlUber Anlagen, die einen geringeren Energiepreis (bei hoherem Leistungspreis) zahlen.

172. Neben den reguldren Netzentgelten gibt es auch individuelle Netzentgelte, die z.B. bei einer
sehr hohen Benutzungsdauer von mindestens 7.000 h/a als gleichmé&Riger Strombezug geltend
gemacht werden kénnen. Auch dies hemmt den systemdienlichen Einsatz von Flexibilitdt. Da die
Reduktion der Entgelte bei Erreichen der Schwelle von 7.000 h/a sehr groR ist (20 % des reguldren

8 Die Benutzungsdauer (h) ist der Quotient aus der in einem Jahr bezogenen Energie (kWh) und der Jahreshdchstleistung (kW).
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Entgelts, bei hoheren Vollbenutzungsstunden sogar noch weniger), besteht ein groRer Anreiz, vor-
handene Flexibilitdt vor allem dazu zu verwenden, diese Schwelle zu erreichen. Eine alternative
Bereitstellung von Flexibilitat wiirde somit aus Betreibersicht mit hohen Opportunitatskosten ein-
hergehen.

173. BeiVerbrauchern unter 100 MWh/a ergibt sich aus der aktuellen Netzentgeltsystematik ein
weiterer Nachteil fir den Netzbetrieb. Dadurch, dass diese kleinen Verbraucher nur einen Ener-
giepreis als Netzentgelt zahlen, ergeben sich groRe Einsparpotentiale durch die Investition in
eigene Erzeugung, vor allem durch Photovoltaikanlagen. Diese aus Sicht des Klimaschutzes wiin-
schenswerte Entwicklung fuhrt dazu, dass Stromverbraucher:innen mit Eigenerzeugung sich
weniger an der Finanzierung der Netze beteiligen, ohne dass dem notwendigerweise ein Nutzen
fir den Netzbetrieb gegeniibersteht. Die Jahreshochstleistung wird durch Photovoltaikanlagen in
aller Regel nicht reduziert, und der Nutzen des Netzanschlusses, dass jederzeit Strom in gewiinsch-
ter Hohe bezogen werden kann, wird weiterhin bereitgestellt. Hinzu kommt, dass Netzbetreiber
oft keine Kenntnis dariiber haben, ob zur Photovoltaikanlage auch ein Speicher installiert ist. Das
Vorhandensein eines Speichers andert den Strombezug aus dem Netz jedoch stark. Die Unkennt-
nis Uber vorhandene Speicher kann durch schlechtere Prognostizierbarkeit der Last zu hoheren
Aufwendungen fur Ausgleichsenergie bei den Verteilnetzbetreibern fiihren (BDEW, 2016). Kritiker
erachten daher die Einsparmoglichkeit von Netzentgelten bei Eigenerzeugung als zu hoch
(Consentec, 2018). Sie entspricht nicht dem Prinzip der Verursachungsgerechtigkeit, das bei der
Ermittlung der Netzentgelte anzulegen ist. Somit werden Verbraucher:innen ohne Eigenerzeu-
gung starker belastet. Dies ist aus Sicht der sozialen Gerechtigkeit insofern ein Problem, als
Menschen mit niedrigeren Einkommen seltener die Mdéglichkeit haben, in Eigenerzeugung zu in-
vestieren und sich stattdessen hoheren Netzentgelten ausgesetzt sehen. Eine Moglichkeit der
Weiterentwicklung von Netzentgelten ist die Einflhrung von Leistungspreisen auch fir Verbrau-
cher:innen mit Eigenerzeugung, in dhnlicher Weise wie fiir gréBere Verbraucher. Diese sollte mit
der Hohe der Einspeisetarife abgestimmt werden, damit weiterhin ausreichende Anreize fir In-
vestitionen in Photovoltaikanlagen bestehen.

174. Die Hohe der Netzentgelte unterscheiden sich regional je nach Verteilnetzbetreiber (Agora,
2021). Die Entgeltniveaus in Nord- und Ostdeutschland liegen im Schnitt hoher als im Siden und
Westen. Dariiber hinaus fallen die Netzentgelte in ldndlichen Regionen héher aus als in Stadten
(Consentec, 2018). Die unterschiedlichen Netzentgelte sind aber nicht durch eine gezielte Stand-
ortsteuerung zur Optimierung des Versorgungssystems entstanden, sondern historisch
begriindet. Die einzelnen Netzgebiete sind teils zufallig, durch historische Entwicklung und kom-
munalpolitische Interessen entstanden (Consentec, 2018). Dies fiihrt dazu, dass die
Lokalisierungssignale (genauer betrachtet in Kapitel 6) fiir den Zubau von Sektorkopplungstech-
nologien falsch gesetzt werden. So ware beispielsweise aus Sicht der Energiewende eine stdrkere
Elektrifizierung im windstarken Norden sinnvoll, jedoch kénnen die dort hohen Netzentgelte ein
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Investitionshemmnis darstellen. Eine Vereinheitlichung der Netzentgelte auch auf Verteilnetz-
ebene, so wie sie bereits bei den Ubertragungsnetzentgelten besteht, kénnte diese Nachteile
beheben.

4.5.2. Weiterentwicklungsoptionen

175. Die Netzentgeltsystematik lief3e sich in verschiedener Weise weiterentwickeln. Die am hau-
figsten diskutierten Optionen sind: (zeitlich oder rdumlich) dynamische Netzentgelte (Agora, 2021;
IKEM, 2020; IKEM, 2020; BNetzA, 2015), erzeugungsseitige Netzentgelte (IKEM, 2020; IKEM, 2020;
BNetzA, 2015) (“G-Komponente”), Privilegierung einzelner Verbrauchergruppen (Agora, 2021)
und bedingte Netznutzung (Ernest and Young et al., 2018). Diese werden im Folgenden beschrie-
ben. Erzeugungsseitige Netzentgelte werden in Kapitel 6 diskutiert.

176. Die am meisten diskutierte Anpassungsoption fiir die Netzentgelte ist die Einflihrung dyna-
mischer Netzentgelte. Dieser Begriff ist nicht definitionsscharf und bezieht sich zum Teil auf
zeitvariable und/oder ortsabhingige Netzentgelte (IKEM, 2020). Zeitvariable Netzentgelte sehen
eine zeitliche Anpassung der Netzentgelthéhe vor. Die zeitlichen Intervalle der Entgeltanpassung
kénnen je nach Ausgestaltung stark variieren. Die Bandbreite reicht von einem Time-of-Use-Tariff
(stufenweise, vorab festgelegt) bis hin zu einem hochdynamischen variablen Real-time Pricing
(siehe Abbildung 9) (IKEM, 2020).

Abbildung 9: Dynamische Netzentgelte

A

Statische Netzentgelte

Time-of-use-tarif
(Beispiel)

Netzentgelte [ct/kWh]

A J

Zeit

Quelle: Eigene Darstellung nach (IKEM, 2020)

177. Auch in dieser Thematik nimmt die Digitalisierung eine entscheidende Rolle ein. Je hoher
der Digitalisierungsgrad der Infrastruktur, desto kurzfristiger kdnnen Akteure auf die Netzentgel-
tanderung reagieren. Die Intention zeitvariabler Netzentgelte ist es, die freiwillige
Flexibilitatsbereitstellung von flexiblen Verbrauchern anzureizen und somit ein netzdienliches Ver-
halten zu fordern (Agora, 2021). Im Rahmen der zeitvariablen Netzentgelte wird eine
Umschichtung der Arbeits- und Leistungspreisanteile diskutiert (Agora, 2021). Um niedrige Leis-
tungspreise und gleichzeitig Arbeitspreise, die Flexibilitdt anreizen, zu gewahrleisten, schlagt
(Agora, 2021) die Einfihrung variabler Arbeitspreise vor. Die Arbeitspreise variieren anhand des
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systembezogenen EE-Angebots. Bei einem hohen erneuerbaren Energien-Angebot fallt der Ar-
beitspreis, bei einem niedrigen EE-Angebot steigt der Arbeitspreis hingegen. Fir
Sektorenkopplungstechnologien bedeutet dies zum einen, dass ein wirtschaftlicher Betrieb bei
passender Fahrweise moglich ist und zum anderen erhalten sie Gber die Netzentgelte ein Signal,
das die Einsparung von Treibhausgasemissionen in ihrem Strombezug signalisiert (Agora, 2021).

178. Insgesamt bieten zeitlich dynamische Netzentgelte verschiedene Vorteile. Sie reizen ein
netzdienliches Verhalten an, vermeiden so Hochlastzeiten und kénnen einen marktorientierten
Flexibilitatsanreiz schaffen. Auf der anderen Seite gilt zu berlicksichtigen, dass der Abruf (hoch-
Jdynamischer Netzentgelte nur fiir Netzkunden mit Smart-Metern bzw. Registrierender Leistungs-
messung (RLM) moglich ist. Dariiber hinaus ist die Netzentgeltstruktur fiir Netzbetreiber aufgrund
unklarer Erldse nur schwer zu kalkulieren. Bei zeitlich dynamischen Netzentgelten auf Basis des
systembezogenen EE-Dargebots kommt hinzu, dass regionale Netzengpasssituationen nicht be-
ricksichtigt werden und ggf. kontraproduktive Fahrweisen angereizt werden (Agora, 2021; IKEM,
2020).

179. Eine andere Art der dynamischen Netzentgelte sind die ortsabhangigen Netzentgelte. Auch
heute variieren die Netzentgelte je nach Netzgebiet. Die Idee ist, zukiinftig die Netzentgelte gezielt
nach Engpasssituationen auch innerhalb eines Netzgebietes zu variieren, um ein netzdienliches
Verhalten anzureizen. Ortsabhdngige Netzentgelte kdnnen somit gezielt die Standortentschei-
dung beeinflussen und netzdienliches Verhalten fordern. Die BNetzA sieht eine Umsetzung dieses
Vorschlags jedoch als nicht praktikabel ansieht (BNetzA, 2015).

180. Ein weiterer Aspekt ist die Nutzung von Privilegien bestimmter Verbraucherinnen oder Ver-
brauchseinrichtung. Einige Prozesse sind nur wenig flexibel und kénnen von dynamischen
Netzentgelten nicht profitieren, die in diesen Fallen sogar eine Belastung fiir Verbrauchende dar-
stellen kdnnen und somit negativ Einfluss auf Investitionsentscheidungen haben. Im Rahmen der
Energiewende sind dies beispielsweise schwach ausgelastete Schnellladepunkte fir E-Fahrzeuge
(Agora, 2021). Bereits heute werden Privilegien beispielsweise fiir stromintensive Verbraucher in
Form von individuellen Netzentgelten oder fiir flexible Verbraucher angewandt. Nach § 14a EnWG
haben Verteilnetzbetreiber in der Niederspannungsebene die Moglichkeit, Flexibilitdt von Ver-
brauchern zu nutzen, denen im Gegenzug ein verringertes Netzentgelt berechnet wird. Aktuell
wird dies vor allem bei Warmepumpen, Nachtspeicherheizungen und Elektromobile angewendet
(BNetzA, 2023). Auch zukiinftig missen Privilegierungsregelungen geschaffen werden, um den An-
forderungen bestimmter Verbrauchseinrichtungen gerecht zu werden und um
Flexibilitatspotenziale zu erschlielRen. Es ist nicht zielfihrend, Privilegien anhand von Kriterien wie
der Benutzungsdauer zu vergeben, da dies wie oben beschrieben zur Flexibilitaitshemmung fiihren
kann. Sinnvoller erscheint die Privilegierung von bestimmten klar definierten Verbrauchergruppen
und -einrichtungen (Agora, 2021). Die Art der Privilegierung kann variieren; so ist beispielsweise
die Absenkung der Netzentgelte oder auch ein Wahlrecht der zugrunde gelegten Netzentgeltstruk-
tur denkbar.
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181. Aktuell ist das System so ausgelegt, dass den Verbraucher:innen immer die volle Kapazitat
zur Verflgung steht. Denkbar ist auch eine bedingte Netznutzung, bei der der Netzbetreiber be-
stimmte Leistung in Abhangigkeit der Netzauslastung abregeln kann (Ernest and Young et al., 2018).
Verbraucher:innen konnten fiir die abgeregelte Leistung eine Entschadigungszahlung erhalten
oder stellen ihre abregelbare Leistung dem Netzbetreiber zur Verfliigung und erhalten im Gegen-
zug verglinstigte Netzentgelte. Netzbetreiber erschliefen so Flexibilitdat, die sie fir das
Engpassmanagement verwenden kénnen (Ernest and Young et al., 2018).

4.6. Sonstige Strompreisbestandteile

182. Neben den Netzentgelten gibt es weitere Kostenbestandteile, die den Strompreis bestim-
men (siehe Kapitel 7). Bei der aktuellen statischen Ausgestaltung wiirden sie bei der Einfiihrung
dynamischer Tarife, die auf GroBhandelspreisen oder auf dynamischen Netzentgelten basieren,
die Preissignale dampfen und somit den Anreiz fiir netzdienliches Verbrauchsverhalten schwa-
chen. Gleichzeitig erhoht es die Planbarkeit und Kostenkontrolle der Verbraucher:innen, wenn
Strompreise nicht zu stark fluktuieren. Das Ziel der Preisstabilitdt zum Verbraucherschutz ist daher
sinnvoll in Einklang zu bringen mit den Mdglichkeiten, tGiber Preissignale Flexibilitdtspotentiale zu
heben. Hierzu ist es denkbar, dynamische Tarife nur fiir solche Kundengruppen oder Verbrauchs-
anteile vorzusehen, die sich auch tatsachlich gut (automatisiert) flexibilisieren lassen, wie bspw.
flir den Warmepumpenbetrieb oder Ladevorgange von Elektrofahrzeugen. Verbraucher:innen
sollten dann die Mdoglichkeit haben, zwischen verschiedenen Tarifarten zu wahlen und weiterhin
die Option eines planbaren statischen Tarifs behalten.

183. Grundsatzlich ist auBerdem zu lberlegen, welche Strompreisbestandteile zwingend weiter-
hin Bestand haben miissen und welche Komponenten auch iber andere Wege finanziert werden
konnen (Beispiel Stromsteuer, die auf die erlaubte Mindesthéhe abgesenkt werden kénnte). Zur
Forderung der Elektrifizierung, die zur Erreichung der Klimaneutralitat eine sehr wichtige Strategie
darstellt, ist es wiinschenswert, dass Strompreise (langerfristig planbar) glinstig genug sind, um
Investitionsentscheidungen in Richtung der Elektrifizierungsoption zu lenken. Dariiber hinaus sind
die Konzepte, wie sie in 4.5 fir die Netzentgeltsystematik diskutiert wurden, dhnlich auch auf an-
dere Strombestandteile ibertragbar.

55



Expertenkommission zum Monitoring-Prozess , Energie der Zukunft”

5. Anreize fir Investitionen

Das Wichtigste in Kiirze

Der Ubergang zu einer klimaneutralen Volkswirtschaft ist maRgeblich von der schnellen Transformation des
Stromsystems zu erneuerbaren Energien abhdngig. Daflir werden massive Investitionen notwendig. Allein im
Bereich der regenerativen Stromerzeugung ist fir die kommenden Jahren ein Netto-Kapazitdtszubau von 260
GW Solarenergie, 100 GW Windenergie an Land sowie 40 GW Windenergie auf See vorgesehen (bis 2035). Er-
hebliche Investitionen sind aber auch in die zur Gewadhrleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit
notwendigen Flexibilitdtsoptionen und einlastbaren Kraftwerke unabdingbar. Allein fir die notwendigen Gas-
kraftwerkskapazitaten wird bis 2035 ein Netto-Zubau von 30 bis 100 GW erwartet.

Die Gewahrleistung der Investitionsrefinanzierung ist eine Gbergreifende Herausforderung, steht aber fir die
Bereiche regenerative Stromerzeugung, einlastbare Kraftwerke sowie Nachfrageflexibilitat und Speicher vor un-
terschiedlichen Herausforderungen. Dazu gehort ein sehr volatiles Energiepreisumfeld sowie das vor allem im
Zuge des Krisenmanagements beschadigte Vertrauen in den Verzicht auf Markteingriffe, der der bisher verfolg-
ten Strategie des Strommarkts 2.0 zugrunde liegt. Aber auch die europaischen Rahmenbedingungen v.a. mit Blick
auf das Beihilferecht werden Anpassungen der Refinanzierungsinstrumente notwendig machen.

Fir die Refinanzierung von Investitionen in Kraftwerke auf Basis erneuerbarer Energien hat sich in den letzten
Jahren eine zunehmende Ausdifferenzierung der Modelle ergeben. Neben der Schaffung von Anreizen tber die
gleitende Marktpramie des EEG haben Direktliefervertrage (Power Purchase Agreements) sowie Eigenver-
brauchsmodelle deutlich an Bedeutung gewonnen. Die Erhaltung dieser Vielfalt von Refinanzierungsmodellen ist
von hoher Bedeutung. Neben der niedriginvasiven Verbesserung des Modells der einseitigen (gleitenden) Markt-
pramie wird auch der (mittelinvasive) Ubergang zu zweiseitigen Marktpramien (Contracts for Difference — CfDs)
oder Korridormodellen diskutiert, bei denen fiir zukiinftig errichtete neue Anlagen in Zeiten hoher Erlése im
Strommarkt auch Riickzahlungen von den geférderten Anlagen fallig werden. Sowohl die Beibehaltung des der-
zeitigen Grundmodells als auch der Ubergang zu Modellen mit Riickzahlungsverpflichtungen sind beziiglich sehr
unterschiedlicher Aspekte zu bewerten. Dazu gehéren sehr grundsatzliche Aspekte der Risikolibernahme, Kos-
teneffekte fiir Investoren, Verbraucher:innen und den Staatshaushalt, Anreize fiir systemdienliche Auslegung
und systemdienlichen Betrieb, regulative Vorgaben, europdische Harmonisierung, Wechselwirkungen mit ande-
ren Bereichen etc. Die Expertenkommission empfiehlt hier das schnellstmogliche Aufsetzen eines transparenten
Clearing-Prozesses. In diesen Clearing-Prozess sollten auch weitergehende (hochinvasive) Anpassungen der Re-
finanzierungsmodelle fiir erneuerbare Stromerzeugungsoptionen einbezogen werden, die Expertenkommission
sieht hier insbesondere mit Blick auf die Financial CfDs ein interessantes Potenzial.

Mit Blick auf einlastbare Kraftwerke, Nachfrageflexibilitdt und Speicher steht einem massiven Investitionsbedarf
ein wenig integriertes Portfolio an sehr unterschiedlichen Kapazitatsinstrumenten zur Verfiigung. Die Effektivitat
dieser unterschiedlichen Mechanismen steht aber auch und gerade wegen der starken Segmentierung und feh-
lender Interaktionsmoglichkeiten deutlich in Frage. Zur Schaffung ausreichender Investitionsanreize in
einlastbare Kapazitdten ist zunachst die Starkung der Ertragskraft des Energy-only-Marktes und der Sys-
temdienstleistungsméarkte sowie die Wiederherstellung des Vertrauens in die Robustheit des regulativen
Rahmens wichtig. Dartiber hinaus kénnte mittelfristig die Entwicklung eines wirksamen Zielmodells fiir einen
systematischen Investitionsrahmen erforderlich sein, in dem einlastbare Kapazitdaten, Nachfrageflexibilitat und
Speicher flr unterschiedliche Einsatzdauern moglichst technologieoffen und einheitlich ausgeschrieben werden.
Die Integritat mit Blick auf die Transformation zur Klimaneutralitdt sollte Gber Praqualifikationsbedingungen
(Wasserstoff-Readiness) und ggf. Uber Instrumente jenseits des Kapazitdtsmechanismus (Wasserstoffeinsatz)
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abgesichert werden. Das Zielmodell sollte so konzipiert werden, dass die Férderung tiber den Kapazitatsmarkt
automatisch auslauft, sobald Gber den Energy-only-Markt und die Systemdienstleistungsmarkte ausreichende
Investitionsanreize gegeben sind. Die angesichts der langeren Einflihrungszeitraume maoglicherweise notwendi-
gen Ubergangsinstrumente fiir die nichste Dekade sollten strikt so ausgewahlt und ausgestaltet werden, dass
sie passfahig zum Zielmodell sind.

5.1. Ausgangsposition und aktueller regulativer Rahmen

184. Die im Klimaschutzgesetz Deutschlands rechtlich verbindlich festgelegten Treibhausgas-
Emissionsminderungsziele, die mit dem Emissionshandelssystem der Europaischen Union fixierten
Emissionsbudgets (vgl. Kapitel 3) sowie die in diesem Kontext angestrebte Umstellung des deut-
schen Stromsystems auf erneuerbare Energien wird u.a. flir Stromerzeugungsanlagen und der
Flexibilitatsoptionen in den Bereichen Nachfragemanagement, Speicher etc. erhebliche Investiti-
onen erfordern. Fir diese ganz liberwiegend durch privatwirtschaftlich agierende Akteure zu
erbringenden Investitionen bedarf es eines robusten Marktrahmens, der die Investitionen und
ihre Finanzierung erstens im fir die Transformation und die Gewahrleistung der Versorgungs- und
Systemsicherheit notwendigen Umfang ermoglicht, zweitens die Systemkosten begrenzt, drittens
mit Blick auf die anderen Aspekte des Marktdesigns (effiziente Koordinierung, Lokalisierung etc.)
keine kontraproduktiven Effekte erzeugt und viertens passfahig zum zeitlichen Ramen fiir die
Transformation ist.

185. Mit Blick auf die (Re-)Finanzierung der notwendigen Investitionen sind dabei letztlich drei
Bereiche voneinander zu unterscheiden:

1. Die Anreize flr Investitionen in regenerative Stromerzeugungstechnologien. Auch wenn
das langerfristige Portfolio der regenerativen Stromerzeugung im Detail noch mit erheb-
lichen Unsicherheiten verbunden ist, werden variable Erzeugungsoptionen (Fotovoltaik-
Stromerzeugung, Windkraft an Land und auf See) den groRten Anteil der erzeugten Ener-
giemenge wie auch der installierten regenerativen Erzeugungskapazitidt abdecken.
Aktuelle Projektionen sehen hier einen massiven Ausbau der Kapazitaten von heute
138 GW auf ca. 305-375 GW im Jahr 2030, ca. 400-540 GW im Jahr 2035 sowie ca. 560-
680 GW im Jahr 2045 vor.

Die Wind- und Solarenergie nutzenden Stromerzeugungsoptionen sind dabei durch ihr
dargebotsabhangiges Stromerzeugungspotenzial charakterisiert. Im Kontext dieser Dar-
gebotsabhangigkeit besteht die zentrale Herausforderung der Refinanzierung in den
tendenziell sinkenden Erléspotenzialen in Zeiten des Sonnenenergie- und Winddarge-
bots. Die zukiinftige Entwicklung dieser Marktwerte (ausgedriickt als Verhaltnis zwischen
den erlosbaren Preisen in den jeweiligen Produktionsstunden und dem mittleren Strom-
preis Uber das gesamte Jahr) sind jedoch nur extrem schwer abschatzbar, da sie abhangig
von einer Vielzahl von Einflussfaktoren sind. Dazu gehoren die Struktur der regenerativen
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Stromerzeugung, die Entwicklung der Kraftwerksparks im Ausland, die Rolle der Nachfra-
geflexibilitat, der Speicheroptionen sowie die anderen BestimmungsgroRen der
Marktpreise (Brennstoff- und ggf. CO,-Preise).

Tabelle 2: Aktuelle Projektionen fiir die Entwicklung der regenerativen Erzeugungskapazitiaten

2021 2030 2035 2040 2045 2010-2021
GW
BMWK-Langfristszenarien 3*
Wind an Land 56 115 157 160-169 160-167 29
Wind auf See 8 31 51 70 70 8
Fotovoltaik 59 215 322 400-426 400-435 41
Biomasse 9 9 7 5 3 4
Wasserkraft 5 5 5 5 5 0
Agora-Klimaneutrales Stromsystem 2035
Wind an Land 56 115 157 - - 29
Wind auf See 8 30 58 - - 8
Fotovoltaik 59 215 309 - - 41
Biomasse 9 8 6 - - 4
Wasserkraft 5 6 6 - - 0
ESYS-Hauptszenario**
Wind an Land 56 101 125 150 172 29
Wind auf See 8 36 60 80 80 8
Fotovoltaik 59 154 205 255 302 41

Anmerkungen: * die unteren Bandbreitenwerte beziehen sich auf Szenariovarianten mit hohen Wasserstoff- bzw. PtG-
Anteilen, die oberen Werte auf das stromorientierte Szenario. - ** die Werte fir 2035 und 2040 wurden gerundet.

Quellen:
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Eigene Zusammenstellung auf Basis von AGEE-Stat (2022), Fraunhofer ISl et al. (2021), Prognos et al.
(2021), acatech (2023)

Die Anreize fir Investitionen in einlastbare Kraftwerke (sog. ,,gesicherte Leistung”). Zur
vollstandigen Lastbedarfsdeckung werden auch weiterhin Kraftwerke benétigt, fur die
die Einsatzentscheidung frei getroffen werden kann und die damit zur Deckung der resi-
dualen (Spitzen-) Last (als Differenz zwischen der Stromnachfrage und dem Angebot der
variablen regenerativen Stromerzeugung im jeweiligen Zeitabschnitt) beitragen. Dabei
handelt es sich sowohl um Kraftwerke auf regenerativer Basis (v.a. Biomasse- und Was-
serkraftwerke) als auch Kraftwerke, die zunachst mit Erdgas betrieben und im Zulauf auf
das Klimaneutralitatsziel fir die Stromversorgung auf klimaneutral bereitgestellten Was-
serstoff umgestellt werden mussen. In diesem Kontext werden auch die Kraftwerke eine
Rolle spielen, die der gekoppelten Strom- und Warmeerzeugung dienen (KWK-Anlagen).
Eine kleine Rolle im Bereich der einlastbaren Kraftwerke werden langerfristig auch Ver-
brennungsanlagen fiir nicht mehr vermeidbare nichtorganische Abfalle spielen, die
letztlich mit CCS-Technologie betrieben werden missen.
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Die Projektionen fiir den inldndischen Bedarf einlastbarer Erdgas und Wasserstoffkraft-
werkskapazitaten weisen eine erhebliche Bandbreite auf und bewegen sich fiir das Jahr
2030 in der GroRenordnung von 30 bis Gber 100 GW und langerfristig von 40 bis iber
150 GW. Diese Bandbreiten ergeben sich vor allem aus den Annahmen zur Leistungsbe-
reitstellung aus dem Ausland (also der dortigen Bereitstellung einlastbarer
Kraftwerkskapazitdten), dem zukiinftigen Lastbedarf sowie der Rolle von sicher verfiig-
barer Nachfrageflexibilitdit im Spitzenbereich der Residuallast. Nur ein Teil dieser
Determinanten ist regulativ beeinflussbar, damit entsteht die Frage nach dem Umgang
mit den entsprechenden Unsicherheiten.

Tabelle 3: Aktuelle Projektionen fiir die Entwicklung der Erdgas- und Wasserstoff-Kraftwerkskapazitaten

2021* 2025 2030 2035 2040 2045
GW

BMWK-Langfrist- 33 22-49 27-60 32-72 32-77 38-101
szenarien 3

Agora-Klimaneutrales

Stromsystem 2035 33 37 46 61 ) )
ESY S-Hauptszenario 33 54 106 136 144 156
BNetzA-Versorgungs- 33 28-30 37.55 ) ) )

sicherheitsmonitoring***

Anmerkungen: * Bestandsdaten nach BNetzA. - ** die unteren Bandbreitenwerte beziehen sich auf Szenariovarianten mit
hohen Wasserstoff- bzw. PtG-Anteilen, die oberen Werte auf das stromorientierte Szenario. - *** die Bandbreitenwerte
ergeben sich aus dem Ansatz unterschiedlicher Wetterjahre bzw. unterschiedlichen Modellierungsanséatze, die oberen
Bandbreitenwerte beziehen sich auf das Jahr 2031.

Quellen:

Eigene Zusammenstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2023). BNetzA (2023), Fraunhofer ISI et al.
(2021), Prognos et al. (2021), acatech (2023)

Eine Sonderfrage bildet im Bereich der einlastbaren Kraftwerke die Umstellung auf den
Betrieb mit klimaneutral erzeugtem Wasserstoff. Hier missen nicht nur die Investitionen
in die Kraftwerkskapazitaten so erfolgen, dass der komplette Betrieb mit Wasserstoff
moglich ist bzw. mit Gberschaubaren Kosten ermdoglicht werden kann und zweitens im
Hochlauf der wasserstoffbasierten Stromerzeugung geeignete Finanzierungsmechanis-
men etabliert werden, die den Wasserstoffbetrieb ermdglichen.

Die Anreize fir Investitionen in Nachfrageflexibilitat und Speicher zur Flexibilitatsbereit-
stellung. Sicher verfligbarer Optionen der Nachfragesenkung in Spitzenlastzeiten kénnen
den Bedarf an einlastbaren Kraftwerkskapazitidten ebenso reduzieren wie Speicher, die
in diesen Zeiten entladen werden. Die bisher dominierenden Unsicherheiten mit Blick
auf den Spitzenlastbedarf kombinieren sich dabei mit den Unsicherheiten der dargebots-
abhangigen Stromerzeugung.

Ein Teil der Nachfrageflexibilitat in Zeiten der Spitzenresiduallast fiihrt nicht zur Notwen-
digkeit nennenswerter Investitionen, bei groRvolumiger ErschlieBung der
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Nachfrageflexibilitdten (v.a. im Bereich der Umkonfiguration industrieller Anlagen) wer-
den jedoch nennenswerte Investitionen und entsprechenden Finanzierungsgrundlagen
notwendig. Die Unsicherheiten im Bereich der Nachfrageflexibilitdt sowie deren Kosten
und Kostenstrukturen sind weiterhin grol} bzw. die entsprechende Datenlage weiterhin
schlecht.

Bei Speichern lassen sich einerseits Kurzzeitspeicher (Batterien, ein Teil der Pumpspei-
cherkraftwerke etc.) und andererseits saisonale und Versorgungssicherheitsspeicher (ein
Teil der Pumpspeicherkraftwerke, chemische Speicher) unterscheiden. Die Investitions-
und Finanzierungsbedarfe fir die erstgenannten Speicheroptionen sind strukturell ver-
gleichbar mit denen der Nachfrageflexibilitat, fiir die im Bereich der saisonalen und
Versorgungssicherheitsspeicherung besonders relevanten chemischen Speicher tberla-
gern sich die Herausforderungen sowie die Investitions- und Finanzierungsbedarfe aus
den Bereichen der Nachfrageflexibilitdt (Erzeugung der chemischen Speichermaterialien
— allerdings nicht zu Zeiten der Spitzenresiduallast) und der einlastbaren Erzeugungsop-
tionen. Eine Besonderheit v.a. der Kurzzeitspeicherung besteht darin, dass hier Ko-
Benefits aus anderen Bereichen (batterieelektrische Mobilitat etc.) erschlossen werden
konnen. Im Bereich der Flexibilitdtsoptionen kann es sinnvoll sein, zumindest in der An-
fangsphase getrennte Anreizsysteme fiir Nachfrageflexibilitdt sowie fir verschiedene
Arten von Speichern einzufiihren.

186. Prinzipiell sollten Anreize in diesen drei Bereichen vor allem auf die Systemfunktionalitat
abzielen, so weit wie moglich technologieoffen ausgestaltet sein und dabei idealerweise europa-
isch integriert betrachtet und vereinheitlicht werden. Gleichzeitig werden die
Rahmenbedingungen zur Schaffung von Anreizen fiir die regenerative Stromerzeugung, die ein-
lastbaren Kraftwerke sowie die verschiedenen Flexibilitditsoptionen derzeit vor allem auf
nationaler Ebene gesetzt (auch wenn sie teilweise der europaischen Beihilfekontrolle unterliegen).
Die Einfiihrung effizienter und europaisch harmonisierter Instrumente nimmt jedoch oft viele
Jahre in Anspruch; gleichzeitig gibt es bereits einen (steigenden) Bedarf fir den Ausbau der in
Frage kommenden Technologien.

187. Auch wenn die Systemfunktionalitdt im Vordergrund stehen muss und sich die unterschied-
lichen Optionen zumindest teilweise gegenseitig bedingen ist es vor dem Hintergrund der sehr
unterschiedlichen An- und Herausforderungen sinnvoll, die genannten drei Bereiche zunachst ge-
trennt voneinander zu betrachten. Diese Trennung der Handlungsbereiche zeigt sich auch in der
Analyse des derzeitigen Standes der unterschiedlichen Mechanismen im Kontext des Strommarkt-
designs.

188. Schliefilich sei darauf hingewiesen, dass sich mit dem Perspektivwechsel von der Spitzenlast-
zur Residuallastdeckung die bisher dominierenden Unsicherheiten mit Blick auf den Spitzenlast-
bedarf mit den Unsicherheiten der dargebotsabhangigen Stromerzeugung kombinieren. Daraus
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entstehen auch zusatzliche Anforderungen an die Robustheit, die Flexibilitdat und die Interaktions-
fahigkeit der verschiedenen Anreizinstrumente.

5.1.1. Anreize fiir Investitionen in fluktuierende erneuerbare Energien

189. Die Preise am Strommengen- (Energy-only-) Markt werden durch die Brennstoff- und CO2-
Preise bestimmt (vergleiche Kapitel 7). In der vergangenen Dekade lagen die Strompreise am
Energy-only-Markt in der GréBenordnung von 4 ct/kWh und reichten in der Regel nicht aus, um
die Vollkosten von erneuerbaren Energien Anlagen zu decken. AulRerdem ist zu berlicksichtigen,
dass durch den Merit-Order-Effekt die erzielbaren Erlose fiir die Stromerzeugung aus fluktuieren-
den erneuerbaren Energien (mit kurzfristigen Grenzkosten von Null) in der Regel niedriger als der
durchschnittliche Base-Preis sind. Das Verhiltnis zwischen den fiir eine Technologiegruppe (Solar-
energie, Windenergie an Land und auf See) am Spotmarkt erzielbaren Erlése und dem Base-Preis
wird als Profilfaktor bezeichnet. Insbesondere durch die voraussichtlich auch langfristig weiterhin
hohen CO2-Preise des EU-Emissionshandelssystems wird sich einerseits die Ertragssituation der
erneuerbaren Energien verbessern. Gleichzeitig sinken die Profilfaktoren der erneuerbaren Ener-
gien bei starkerer Maktdurchdringung weiter ab, wobei die Entwicklung der Profilfaktoren sehr
stark vom Mix der Solar- und Windstromerzeugung abhangig und damit mit erheblichen Unsicher-
heiten verbunden ist.

190. Die staatlich flankierte Finanzierung von Erzeugungskapazitdten auf Basis variabler erneu-
erbarer Energien erfolgt derzeit vor allem iber das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) sowie das
Windenergie-auf-See-Gesetz (WindSeeG). Der EEG-Mechanismus basiert in den zentralen Erzeu-
gungsbereichen auf der sog. gleitenden Marktpramie (§§ 20, 23 und 23a EEG), Uber die ein
Ausgleich zwischen standardisiert ermittelten Markterlosen am Spotmarkt (Monatsmarktwerte)
sowie dem anzulegenden Wert der Anlagen erfolgt. Der anzulegende Wert wird fiir die meisten
Erzeugungsbereiche iber Ausschreibungen ermittelt. Mit dem Bezug auf die jeweilige Anlagenko-
horte und die monatlichen Marktwerte verbleibt der volle Anreiz, die Anlagenauslegung und den
Anlagenbetrieb zu optimieren.® Ubersteigen die Monatsmarktwerte den anzulegenden Wert, so
sinkt die Héhe der Marktpramie auf null. Die entsprechenden Uberschiisse verbleiben nach den
derzeitigen Regelungen in Ganze bei den Anlagenbetreibern.

191. Fir die nachsten Jahre enthélt das Erneuerbare-Energien-Gesetz die folgende Mengenpla-
nung fur den Brutto-Zubau von Wind- und Solaranlagen:

e flr Windenergieanlagen an Land wird gemal EEG im Jahr 2023 eine installierte Leistung
von 5,85 GW, im Jahr 2024 von 8,1 GW und in den Jahren 2025 bis 2029 jeweils 9,8 GW

9 Wenn z.B. der Monatsmarktwert fiir die Stromerzeugung aus Onshore-Windenergieanlagen 6 ct/kWh betrigt und der anzule-
gende Wert einer spezifischen Anlage 8 ct/kWh betragt, so wird der Windenergieanlage eine Marktpramie von 2 ct/kWh ausgezahlt.
Optimierte Anlagen, die z.B. Uiber eine andere Anlagenauslegung einen héheren Spotmarkterlés als 6 ct/kWh erwirtschaften, erhalten trotz-
dem eine Marktpramie von 2 ct/kWh. Dadurch ergibt sich der Anreiz den eigenen Marktwert zu optimieren.
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ausgeschrieben (§28 EEG), so dass sich fiir den Zeitraum 2023 bis 2029 ein Gesamtvolu-
men von 63,45 GW ergibt;

e fir Windenergieanlagen auf See sieht das WindSeeG fiir die Jahre 2023 und 2024 die
Ausschreibung von jeweils zwischen 8 und 9 GW, 2025 und 2026 jeweils zwischen 3 und
5 GW sowie ab 2027 grundsatzlich 4 GW (§2a WindSeeG), fiir den Zeitraum 2023 bis 2029
also eine Gesamtkapazitat von 34 bis 40 GW;

e fir die Gesamtheit von Solaranlagen (die in zwei Segmente fiir einerseits Gebaude und
Larmschutzwande und andererseits fur Freiflichen und andere Anlagen unterschieden
werden) sind im EEG Ausschreibungen von 6,5 GW im Jahr 2023, von 9 GW fiir 2024
sowie von jeweils 11 GW in den Jahren 2025 bis 2029 vorgesehen (§§ 28a und 28b EEG),
so dass sich fir den Zeitraum 2023 bis 2030 ein Zubau von 70,5 GW ergibt.

192. Fir kleinere PV-Anlagen kdnnen gesetzlich festgelegte Referenzpreise bzw. Einspeisevergi-
tungen festgelegt werden (§48 EEG).

193. Die Zahlungen im Rahmen des EEG erfolgen im Regelfall Gber einen festen Zeitraum von 20
Jahren. Um die damit entstehenden und aus Systemsicht problematischen Betriebsanreize abzu-
bauen, werden fir Zeitrdume von mindestens vier aufeinanderfolgenden Stunden mit negativen
Spotmarktpreisen keine Zahlungen gewahrt.

194. Im Bereich der Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen an Land lagen die Zuschlagsmen-
gen im Zeitraum seit 2017 in vielen Runden deutlich unter den ausgeschriebenen
Kapazitatsvolumina.l® Auch der rundeniibergreifende Ausgleich der Ausschreibungsmengen
konnte hierbei keine Wirkung entfalten. Die wesentlichen Ursachen fir diese Unterzeichnung der
Ausschreibungen lagen nicht im Bereich der Finanzierung oder des EEG, sondern waren der man-
gelnden Flachenverfligbarkeit fiir Windkraftanlagen sowie den komplexen und langwierigen
Planungs- und Genehmigungsverfahren bzw. der entsprechenden rechtlichen Auseinandersetzun-
gen geschuldet.

195. Eine Besonderheit ergibt sich fiir die Windenergieanlagen auf See. In den hier durchgefiihr-
ten Ausschreibungen werden nicht nur Finanzierungszusagen versteigert, sondern auch und vor
allem die Nutzungsrechte und Netzanbindungskapazitaten fir die zur Offshore-Windenergie frei-
gegebenen Flachen.

196. In den Ausschreibungen fiir Windenergieanlagen auf See haben in den Jahren 2017 und
2018 mehrere Akteure Null-Cent-Gebote eingereicht und damit erstmals auf eine direkte EEG-
Forderung verzichtet. Die Projektentwickler gehen davon aus, dass sich die Projekte vollstindig
Uber Erlése am Strommarkt bzw. iber PPA refinanzieren. Die Teilnahme der Projektentwickler an

10 https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Ausschreibungen/Wind Onshore/BeendeteAus-
schreibungen/start.html
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den Ausschreibungen zielte damit allein auf den Zugriff auf die Offshore-Flachen und Netzanbin-
dungskapazitdten ab. In der Folge wurden im WindSeeG zwei verschiedene Segmente mit
separaten Ausschreibungen eingefiihrt.

e Inden nicht zentral voruntersuchten Gebieten (§§ 16-25 WindSeeG) miissen die Projekt-
entwickler das Risiko fiur die Flachenentwicklung (Meeresschutz, Munitionsfunde etc.)
tragen, aufwandigere Planungsverfahren (Planfeststellung etc.) durchfiihren und kénnen
auf eine Vergitung liber die gleitende Marktpramie (wie bei Onshore-Windkraftanlagen)
bieten. Wenn hier Gebotswerte von Null abgegeben, kann in einem Mehrrunden-Modell
(dynamisches Gebotserfahren, §§ 21-23 WindSeeG) auf eine zweite Gebotskomponente,
d.h. Zahlungen seitens der Bieter, geboten werden. Erfolgreich sind hier die hdchsten
Gebote fiir Zahlungen von den Bietern (implizit entspricht dies einer Bepreisung der Fla-
chennutzungsrechte).

e Inden zentral voruntersuchten Gebieten (§§ 50-59 WindSeeG) wird die Flachenentwick-
lung durch staatliche Stellen vorgenommen und werden Planungsverfahren erleichtert
(z.B. Entfall von Planfeststellungsverfahren und Ersatz durch schnellere Plangenehmi-
gungsverfahren). Hier werden, wiederum in einem Mehrrundenverfahren grundsatzlich
Gebote fiir die Flachennutzung gefordert wobei die Zahlung einer Marktpramie grund-
satzlich ausgeschlossen auf die Vermarktung Giber PPA abgestellt wird.

197. Die Ertrage aus der zweiten Gebotskomponente fiir nicht zentral voruntersuchten Flachen
sowie der Gebote fiir die zentral untersuchten Flachen werden letztlich zur Senkung der Netznut-
zungsentgelte eingesetzt. Im Jahr 2023 werden Offshore-Windkapazitdaten von 7 GW (in der Nord-
und Ostsee) fir nicht zentral untersuchte Flachen und 1,8 GW (in der Nordsee) flr zentral vorun-
tersuchte Flachen ausgeschrieben.

198. Fir PV-Ausschreibungen konnten die Ausschreibungsmengen tiberwiegend komplett verge-

ben werden.!!

199. Schliefllich ist darauf hinzuweisen, dass neben den im Rahmen des EEG und WindSeeG flan-
kierten Uber die gleitende Marktpramie flankierten Erzeugungsanlagen in zunehmendem Male
auch Vermarktungsmodelle Uber Direktliefervertrage (Power Purchase Agreements — PPA) ge-
nutzt werden. Hier schlieRen die Anlagenbetreiber Liefervertrage direkt mit Endverbrauchern (v.a.
groRe Unternehmen) oder Zwischenhéndlern (Energieversorgern etc.) ab und refinanzieren ihre
Investitionen Uber diesen Weg wobei die Bandbreite dieser Liefervertrage sehr grof8 ist. Ohne Fi-
nanzierung Uber das EEG erfolgen auch die Investitionsmodelle im Bereich der Eigenerzeugung
(v.a. im Bereich der PV), oft in Kombination mit dezentralen Speicheroptionen (v.a. Batterien).
Grobe und mit sehr hohen Unsicherheiten verbundene Abschatzungen fiir das langfristige Eigen-
erzeugungssegment liegen bei etwa 16% der gesamten Stromerzeugung aus erneuerbaren

i https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Ausschreibungen/Solaranlagen1/BeendeteAusschrei-
bungen/start.html
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Energien (Oko-Institut 2018), das PPA-Marktsegment wird fiir 2030 auf etwa 10% des Stromver-
brauchs geschéatzt (Pexapark 2023, dena 2021).

Power Purchase Agreements

Ein Power Purchase Agreement (PPA) oder eine Stromkaufvereinbarung ist ein in der Regel lang-
fristig angelegter, technologieneutraler Stromliefervertrag zwischen zwei Parteien, meist
zwischen einem Stromproduzenten und einem Stromabnehmer. Bestandteil der vertraglichen Re-
gelung ist die Lieferung einer Strommenge zu einem gleichwertigen finanziellen Ausgleich, wie
einem festgelegten Preis. Ausgehend vom Stromabnehmer wird danach unterschieden, ob es sich
um einen Stromverbraucher (Corporate PPA) oder einen Stromhandler/-versorger (Utility PPA)
handelt. Im PPA werden alle Bedingungen zwischen den beiden Parteien vertraglich geregelt, dazu
gehoren insbesondere der Umfang der zu liefernden Strommenge, der Preis, die bilanzielle Ab-
wicklung und Strafen bei Nichteinhaltung des Vertrags. Ein besonderes Mall an Flexibilitat
bezliglich Form und individueller Ausgestaltung weisen PPAs aufgrund ihrer Beschaffenheit als bi-
laterale Vertrage auf. Es resultiert eine grofRe Vielfalt an moglichen Vertragsvarianten (EWK, 2021).
PPAs sind nicht neu: Im Energiesektor dienen sie schon lange dazu, die Finanzierbarkeit von Inves-
titionen durch langfristige Vertragsbeziehungen zu gewahrleisten (EWK, 2019).

Mit PPAs kénnen Marktpreisrisiken sowohl auf Seiten des Anlagenbetreibers als auch auf Seiten
des Stromabnehmers reduziert werden, weshalb sie gerade bei groRen Stromverbrauchern und
bei geplanten grolRen Investitionen in den Neubau von Anlagen zur erneuerbaren Stromerzeugung
(Neuanlagen-PPA) oder fiir den Weiterbetrieb nach Auslaufen der EEG-Férderung (Weiterbe-
triebs-PPA) Anwendung finden. Bei Letzteren dient das PPA lediglich zur Absicherung der
Weiterbetriebskosten und umfasst typischerweise eher kurze Vertragslaufzeiten (3 - 5 Jahre),
wahrend Neuanlagen-PPAs langere Vertragslaufzeiten (10 - 15 Jahre) erfordern und sowohl Inves-
titions- als auch Betriebskosten absichern missen (EWK, 2021). Damit kdnnen sie als wichtiges
Instrument dienen, um Kraftwerke im Bereich der erneuerbaren Energien unabhangig vom EEG
zu finanzieren. PPAs sind jedoch nicht nur als Weiterbetriebs- oder Neuanlagenfinanzierung denk-
bar, sondern mit einer darauf eingestellten Vermarktung des Anlagenportfolios auch neben der
EEG-Forderung. So ware ein Verkauf tiber Terminméarkte moglich, da es sich bei einem PPA um
einen langerfristigen Vertrag handelt.

5.1.2. Anreize fiir Investitionen in einlastbare Kraftwerkskapazitidten

200. Grundlage der Refinanzierung einlastbarer Kraftwerkskapazitaten sind zunachst der Energy-
only-Markt (EOM) (vgl. Kapitel 4) sowie die Erlose aus der Erbringung von Systemdienstleistungen
(vgl. Kapitel 4). Zusatzlich wird der Aufbau bzw. die Erhaltung einlastbarer Kraftwerkskapazitaten
derzeit in Deutschland Uber eine Vielzahl unterschiedlicher Instrumente adressiert:
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e Im Strommarkt betriebene Kapazitaten erhalten Zahlungen lber das Erneuerbare Ener-
gien- und das Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (EEG bzw. KWKG);

e Einlastbare Kraftwerkskapazitdten erhalten bei Anschluss an die Netze unterhalb der
Hochstspannungsebene (220/380 kV) von den entsprechnden Verteilnetzbetreibern Zah-
lungen fir vermiedene Netznutznungsengelte (§ 120 EnWG);

e Unterschiedliche Kraftwerksreserven werden Uber das Energiewirtschaftsgesetz (§§ 13
d-h EnWG) reguliert und auRerhalb des Strommarkts vorgehalten.

201. Im EEG wird der Ausbau einlastbarer Kraftwerkskapazitaten, die auf Basis erneuerbarer
Energien betrieben werden, Gber Zahlung von gleitenden Marktpramien Uber Betriebszeitraume
von 20 Jahren geférdert®?:

o flr die nachsten Jahre sollen hier Kapazitdaten im Bereich Biomasse ausgeschrieben wer-
den (8§ 28c, 39-39i EnWG), wobei sich neben Neubauanlagen unter bestimmten
Bedingungen auch Bestandsanlagen beteiligen kdnnen und die jahrlichen Ausschrei-
bungsmengen von 600 MW im Jahr 2023 iber 500 und 400 MW in den Jahren 2024 und
2025 auf 300 MW in den Jahren 2026 bis 2028 fallen (von 2023 bis 2028 also bis zu 2,2
GW gefordert werden kdnnen);

e flr neuinstallierte Biomethan-Kraftwerke sollen in den Jahren 2023 bis 2028 jahrlich Ka-
pazitdten von 600 MW ausgeschrieben werden (§§ 28d und 39j-m EEG), daraus ergibt
sich eine geforderte Gesamtkapazitat von bis zu 3,6 GW, deren Betrieb allerdings nur bis
zu einem Lastfaktor von 10% gefoérdert wird;

e fir Gaskraftwerke, die ausschlieBlich mit griinem Wasserstoff betrieben werden, sind fir
das Jahr 2023 Ausschreibungen von 800 MW vorgesehen, die sich bis 2026 um jahrlich
200 MW erhéhen (§§ 28g und 39p-q EEG*3), so dass fiir den Zeitraum bis 2026 eine Ge-
samtkapazitdt von 4,4 GW gefordert werden kann, deren Betrieb allerdings nur bis zu
einem Lastfaktor von 10% gefoérdert wird.

202. Fir die anderweitig vom EEG geférderten einlastbaren Stromerzeugungsanlagen (Wasser-
kraftwerke, Deponie-, Klar- und Grubengaskraftwerke sowie Hybridkraftwerke mit
wasserstoffbasierter Stromspeicherung) sind nur geringe zuséatzliche Kapazitaten einlastbarer
Kraftwerke zu erwarten. Hinzuweisen ist im Kontext der EEG-Férderungen fiir einlastbare Kapazi-
taten auch auf die Tatsache, dass bei den genannten Regelungen mit Instrument der
Ausschreibung zwar grundsatzlich ein Ansatz der Mengensteuerung verfolgt wird, die Zuschlags-
mengen fir Biomasseanlagen (und nur hierfiir liegen bisher Erfahrungswerte vor) in den letzten

12 Flr an Ausschreibungen teilnehmende Biomasse-Bestandsanlagen wird dieser Zeitraum auf 10 Jahre verkirzt.

3 Die zur Umsetzung dieser Regelung notwendige Rechtsverordnung nach EEG § 88f ist jedoch noch nicht verabschiedet.
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Jahren Uberwiegend ganz massiv unter den jeweils ausgeschriebenen Volumina lagen.* Dariiber
hinaus sind mit Blick auf Wasserstoff-Spitzenlastkraftwerke die Fragen der notwendigen Anbin-
dungen an die Wasserstoff-Infrastrukturen und die Marktverfiigbarkeit von fiir einen 100%igen
Wasserstoffeinsatz geeigneten Kraftwerke im notwendigen Umfang noch vollig offen.

203. Der Uber das EEG in seiner aktuellen Fassung flankierte Zubau einlastbarer Kapazitdaten
kdonnte auf Grundlage der o.g. Regelungen bis zum Ende der 2020er Jahre ein Niveau von bis zu
10,6 GW betragen, wobei die Unsicherheiten erheblich sind, ob dieses Volumen erreicht werden
kann.

204. Auchim Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG) wird der Ausbau einlastbarer Neubau-Kraft-
werkskapazitaten gefordert:

e fir einen Teil des Kapazitatsspektrums (bis 500 kW und tGber 50 MW) werden gesetzlich
definierte Zuschlagszahlungen (leistungsabhangig und mit einer Kombinationsmoglich-
keit mit einer Vielzahl von Boni) fiir eine Betriebsstundenzahl von bis zu 30.000 Stunden
gewahrt (§§ 5 (1) Nr. 1 und 6-8 KWKG);

e fir Anlagen mit einer Leistung von mehr als 500 kW und bis zu 50 MW werden die Zu-
schlagszahlungen (die wiederum mit einer Vielzahl von Boni kombiniert werden kénnen)
flr eine Betriebsstundenzahl von bis zu 30.000 Stunden Uber Ausschreibungen ermittelt,
deren Volumen 200 MW pro Kalenderjahr betrdgt (§§ 5 (1) Nr. 2, 7a bis c sowie 8a und b
KWKG), daraus resultiert ein Ausschreibungsvolumen fiir den Zeitraum 2023 bis 2029
von insgesamt 1,4 GW.

205. Im Bereich der KWK handelt es sich beziiglich der Kapazitatsfinanzierung teilweise um einen
mengensteuernden Ansatz und teilweise um eine reine Preissteuerung. Im Bereich der Ausschrei-
bungen entsprachen die Zuschlagsmengen im Zeitraum seit 2017 im Regelfall etwa den
ausgeschriebenen Kapazitdtsvolumina. Seitens BMWK werden nach BDEW (2023) fir das Gesamt-
volumen des Uber das KWKG angeschobenen Zubaus Kapazititen von insgesamt 15 GW
veranschlagt, die von BDEW (2023) als unrealistisch eingeordnet werden.

206. Neben den im Strommarkt betriebenen einlastbaren Kraftwerken wird im Rahmen des in
Deutschland bisher verfolgten Ansatzes des Energy-only-Markts 2.0 zur Gewahrleistung der Ver-
sorgungs- und Systemsicherheit eine ganze Reihe von Reserven vorgehalten, die nur bei
Gefahrdung der Versorgungs- und Systemsicherheit Strom in das Netz einspeisen diirfen und dafir
vergiitet werden:

e  Zur Absicherung ausreichender Redispatch-Kapazitdat konnen zur Stilllegung angemel-
dete Kraftwerke fiir systemrelevant erklart werden, in eine Netzreserve Uberfiihrt und
im Rahmen des (positiven) Redispatch (also zur Systemsicherheit) eingesetzt werden

14 https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Ausschreibungen/Biomasse/BeendeteAusschreibun-
gen/start.html;jsessionid=3C212214FFBACO0B4FE71DB7C5881D12
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(§813b und 13d EnWG). Die Leistung der verfiigbaren Netzreservekraftwerke betragt im
Winter 2022/2023 7,0 GW, fiir den Winter 2023/2024 wird diese Leistung 5,4 GW betra-
gen (BMWK 2022).

e  Zur Sicherung der Netzstabilitat v.a. in Stiddeutschland wurden neue Kraftwerke mit ei-
ner Gesamtleistung von 1,2 GW als sog. besondere netztechnische Betriebsmittel tiber
Ausschreibungen beschafft. Diese sollen liber einen Zeitraum von 10 Jahren vorgehalten
werden.

e Im Zuge des phasen- und schrittweise organisierten Ausstiegs aus der Kohleverstromung
ist die Sicherheitsbereitschaft fiir Braunkohlekraftwerke eingefiihrt worden (§13g
EnWG), mit der Braunkohlekraftwerke fiir begrenzte Zeitraume nach den politisch fest-
gelegten Stilllegungszeitpunkten noch fiir die Erzeugung vorgehalten werden miissen.
Aus den Stilllegungsvereinbarungen der ersten Phase des Kohleausstiegs im Jahr 2015
wurden insgesamt 2,7 GW Kraftwerksleistung in die Sicherheitsbereitschaft tGberfihrt.
Im Sommer 2022 wurden noch Braunkohlekraftwerke mit einer Leistung von 1,8 GW im
Rahmen der Sicherheitsbereitschaft vorgehalten. Im Rahmen der zweiten Phase des Koh-
leausstiegs wurde im Jahr 2020 im KVBG eine zeitlich gestreckte Stilllegung vorgesehen.
Diese ist inhaltlich dhnlich der Sicherheitsbereitschaft ausgestaltet. Die zeitlich ge-
streckte Stilllegung ist laut KVBG fiir drei Kraftwerksblocke vorgesehen, die zwischen
2025 und 2029 stillgelegt werden (in Summe 1,5 GW).

e Vor allem zur Absicherung des Ausgleichs zwischen Angebot und Nachfrage wird die Ka-
pazitatsreserve vorgehalten (§13e EnNWG). Hier wurden fiir den Zeitraum bis 2024 (iber
ein (unterzeichnetes) Ausschreibungsverfahren Bestands-Gaskraftwerke im Norden
Deutschlands mit einer Gesamtleistung von 1,1 GW kontrahiert (BMWK 2022).

207. Grundsatzlich gilt fur die in den genannten Reserven gehaltenen Kraftwerkskapazitdten ein
Rickkehrverbot in den Strommarkt. Im Zuge der Gasversorgungsicherheitslage hat der Gesetzge-
ber die Moglichkeit geschaffen, dass neben der Verschiebung von Stilllegungen nach dem
Kohleverstromungsbeendigungsgesetz (§ 50a (4) EnNWG) auch Kraftwerke aus der Netzreserve (§
50a (1) EnWG) sowie der Sicherheitsbereitschaft fir Braunkohlekraftwerke (Versorgungsreserve
(§ 50d EnWG)) mit einer Befristung bis zum Marz 2024 in den Strommarkt zurtickkehren kénnen.
Anlage mit einer Gesamtleistung von 4,76 GW haben von dieser Méglichkeit Gebrauch gemacht
(BMWK 2022).

208. Obwohl die Begriindungen fiir die unterschiedlichen Reserven nicht immer als liberzeugend
angesehen bzw. kritisiert werden (EWK 2019, 2021), ist zumindest fiir die Netzreserve sowie die
Kapazitdtsreserve eine Weiterflihrung vorgesehen (BMWK 2022). Fiir die besonderen netztechni-
schen Betriebsmittel ist keine Ausweitung vorgesehen, die Sicherheitsbereitschaft fir
Braunkohlekraftwerke bildet im Zuge des Kohleausstiegs ein klares Auslaufmodell, auch wenn im
Zuge eines beschleunigten Kohleausstiegs bis zum Jahr 2030 nicht ausgeschlossen werden kann,
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dass Reserveldsungen fiir Stein- und Braunkohlekraftwerke im Zuge der entsprechenden Verhand-
lungen noch einmal ausgeweitet werden kénnte.®

5.1.3. Nachfrageflexibilitat und Speicher

209. Anreize und die Schaffung eines systematischen Marktrahmens fiir die Anreizung Nachfra-
geflexibilitat jenseits der Preissignale des GrofRhandelsmarktes und vor allem mit Blick auf die
hierfiir teilweise notwendigen Investitionen gehoren zu den besonders relevanten Defiziten des
derzeitigen Strommarktdesigns.

e Die Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV) wurde 2016 eingefiihrt. Obwohl die
Auswertung der Erfahrungen mit diesem Instrument deren grundsatzliche Sinnfalligkeit
belegt hatte und auch Vorschldage zur Weiterentwicklung vorgelegt worden waren
(BNetzA 2021) ist die AbLaV zum Juli 2022 ersatzlos ausgelaufen.

e Im Zuge des Stresstests zur Versorgungs- und Systemsicherheit (UNB 2022) wurde vor-
geschlagen, die kurzfristigen Potenziale des vertraglichen Lastmanagements in einem
Umfang von 1,5 bis 3 GW zu heben. Konkrete Informationen (iber den Stand dieser Po-
tenzialhebung bzw. der entsprechenden Instrumente liegen nicht vor.

e Vor allem zur Entlastung der Verteilnetze wurde eine Reihe von MalRnahmen zum Nach-
fragemanagement im Bereich der Elektromobilitit und der Warmepumpen
vorgeschlagen; die entsprechenden Vorschlage befinden sich jedoch noch in der (teil-
weise kontroversen) Diskussion.

210. Obwohl Nachfragemanagement in einer Vielzahl von Pilot- und Erprobungsprojekten unter-
sucht wurden, gibt es in Deutschland bisher keinen systematischen regulativen Rahmen zur
Adressierung dieser Potenziale. Dies gilt auch fiir Aggregation von Nachfrageflexibilitdten, die z.B.
in Lindern mit entsprechenden Ausschreibungsverfahren (z.B. im Kontext von Kapazitatsmarkten)
eine relevante Rolle spielen (Lu et al. 2020).

211. Die Anreizung des Speicherausbaus in Deutschland jenseits von Pilotvorhaben fokussiert
sich derzeit vor allem auf die Forderung von Batteriespeichern (cozonline 2023). Mit dem EEG 2023
wird erstmals die Stromspeicherung tiber Wasserstoff in groRerem Umfang adressiert (§ 28f EEG).
Im Jahr 2023 soll eine Erzeugungsleistung fiir solche Konzepte mit einer Kapazitat von 400 MW
ausgeschrieben werden. Die entsprechenden Ausschreibungsvolumina sollen sich im Jahr 2026
auf 600 MW erh6hen und danach jeweils um weitere 100 MW jahrlich steigen, so dass im Jahr
2030 ein Ausschreibungsniveau von 1 GW erreicht wird.

5 In der Eckpunktevereinbarung zum Kohleausstieg 2030 im Rheinischen Revier ist die Option einer Reserve vorgesehen. Bis zum
Jahr 2026 entscheidet das BMWK ob im Rheinland eine kostenbasierte Reserve fiir den Zeitraum von 2030 bis 2034 eingerichtet werden soll
(maximal 3,6 GW). Uber das Einsatzregime soll ebenfalls im Jahr 2026 entschieden werden (BMWK, MWIKE NRW, RWE 2022).
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212. Im aktuellen Energy-only-Markt ohne effiziente Lokalisierungssignale (vgl. Kapitel 6.1) ist al-
lerdings vor dem Hintergrund der zunehmenden Anzahl an Flexibilitatslosungen, wie z.B. Speicher,
Elektrolyseure oder flexible Lasten, damit zu rechnen, dass insbesondere die sehr hohen bzw.
niedrigen Preise ausgeglichen werden und sich Geschafts- und Refinanzierungsmodelle solcher
Technologien abschwéchen. So zeigen z.B. Ambrosius et al. (2018), dass bei einem hohen Anteil
von flexiblen Stromverbrauchern Preisschwankungen abgeschwacht werden, was die individuel-
len Kosteneinsparungen durch Nachfrageflexibilitat verringert.

5.1.4. Weitere Rahmenbedingungen und Konsequenzen fiir das Strommarktdesign

213. Im Zuge der Gaspreiskrise und der entsprechenden GegenmaRRnahmen ist eine Reihe von
regulatorischen MaRnahmen ergriffen worden, die die Belastbarkeit von Teilen des derzeitigen
Marktdesigns in Frage stellen:

e Im Zuge der Strompreisbremse wurde die Abschépfung von Uberschusserldsen sowohl
von regenerativen als auch ausgewahlten konventionellen Stromerzeugungsanlagen bis
zum Ende Juni 2023 eingefiihrt, die ggf. bis Ende April 2024 verldngert werden kann (§
13 und 16 StromPBG). Die MaBnahmen stehen in einem Spannungsfeld mit dem Modell
des Strommarktes 2.0 (BMWi 2015) und dem dort postulierten Verzicht auf Preisdecke-
lungen und konnen daher das Vertrauen der Marktteilnehmer in die Regulierung
beschadigen bzw. haben diesen Effekt bereits bewirkt.

e Gleichzeitig hat die Europaische Kommission im Zuge der beihilferechtlichen Genehmi-
gung des EEG 2023 fiir Anlagen, die ab Juli 2024 Zuschlage in einer EEG-Ausschreibung
erhalten werden, eine verpflichtende Gewinnabfiihrung vorgeschrieben (EC 2022c, RNr
29-31). Diese Gewinnabflihrung ist nur auf Neuanlagen beschrankt, die im Rahmen des
EEGs ab Juli 2024 einen Zuschlag erhalten. Marktakteure haben weiterhin die Moglich-
keit auBerhalb des EEGs z.B. im Rahmen von PPAs ihre Anlagen ohne
Gewinnabschopfung zu errichten.

e In Reserven gehaltene Kraftwerke und eigentlich mit einem Riickkehrverbot versehenen
Kraftwerkskapazitaten kehrten in den Strommarkt zurtick, was mit Versorgungs- und Sys-
temsicherheit, aber auch Stromkostensenkungen begriindet wurde. Auch hier ist ein
erheblicher Vertrauensverlust in die Postulate des Strommarkts 2.0 entstanden.

214. Der Wiederaufbau von Vertrauen in die Ertragskraft des Energy-only-Markts fiir die Refinan-
zierung von Investitionen in Kraftwerke oder andere Flexibilitdtsoptionen bildet damit eine
zentrale Herausforderung sowie eine No-regret-Option fiir das Strommarktdesign. Dies gilt insbe-
sondere vor dem Hintergrund der Situation, dass die Schaffung von zusatzlichen
Investitionsrefinanzierungsinstrumenten in vielen Bereichen einer erheblichen Vorlaufzeit bediir-
fen wird. Ob die Ertragskraft des Energy-only-Marktes bzw. die entsprechenden Erwartungen fir
die Refinanzierung der notwendigen Investitionen ausreichen, ist und bleibt umstritten.
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215. Ein hoher Investitions- bzw. Refinanzierungsbedarf fir regenerative Stromerzeugungsanla-
gen, einlastbare Kraftwerkskapazititen sowie Flexibilitdtsoptionen erfordert verlassliche
Rahmenbedingungen, die ausreichende Investitionsanreize beinhalten und insbesondere das Ver-
trauen der Marktteilnehmer genielRen. Gleichzeitig wird aber auch deutlich, dass die zentralen
Defizite vor allem im Bereich der regenerativen Stromerzeugung eher nicht im Marktdesign, son-
dern im Bereich anderer Rahmenbedingungen (Flachenverfiigbarkeit, Genehmigungen,
Infrastrukturen etc.) bestehen.

216. Die auf Kapazitatssicherung abzielenden Instrumente sind aktuell in ihrer Vielfalt nicht auf-
einander abgestimmt. Diese Situation kann zu Zielverfehlungen im Sinne nicht ausreichender
Kapazitatsverfiigbarkeiten, einer erhohten Eintrittswahrscheinlichkeit von Versorgungs- bzw. Sys-
temsicherheitsproblemen oder zu tiberhéhten Kosten fiihren.

217. Eine spezifische Herausforderung ergibt sich zusatzlich fiir den Bereich der Gaskraftwerke,
die nach der Beendigung des Kohleausstiegs, aber auch bei sehr hohen Anteilen regenerativer
Stromerzeugung eine wichtige Rolle spielen werden. Insbesondere bei einem staatlich flankierten
Ausbau von Gaskraftwerkskapazitdaten wird darauf zu achten sein, dass sie ohne gravierende Zu-
satzkosten schrittweise auf den vollstandigen Betrieb mit Wasserstoff umgestellt werden kdnnen.
Fiir die im Rahmen des EEG vorgesehenen Mechanismen bildet der alleinige Betrieb mit griinem
Wasserstoff eine rechtliche Voraussetzung. Fiir andere, ggf. zunachst mit Erdgas oder Erdgasan-
teilen betriebene Anlagen sind entsprechende Vorgaben unerlasslich.
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5.2. Anreize fiir Investitionen in fluktuierende erneuerbare Energien

5.2.1. Einleitung

218. Angesichts der mit den (rechtsverbindlichen) Klimaschutzzielen einhergehenden Aus-
baunotwendigkeiten fir die regenerative Stromerzeugung im Umfeld stark wachsender
Strombedarfe kommt einem robusten Finanzierungsumfeld flr regenerative Erzeugungsanlagen
eine besondere Bedeutung zu. Auch wenn neue Geschaftsmodelle wie Eigenversorgungsmodelle
oder PPAs an Bedeutung gewinnen werden, verbleibt flir einen wahrscheinlich sehr relevanten
Anteil des Ausbaubedarfs die Notwendigkeit von Flankierungsmechanismen, mit denen spezifi-
sche Finanzierungsrisiken regenerativer Stromerzeugungsanlagen (Dargebotsabhangigkeit,
zuklnftig stark sinkende Marktwerte etc.) begrenzt werden kdnnen.

219. Die Option eines ersatzlosen Wegfalls der Flankierungsmechanismen fir die variable Strom-
erzeugung ist damit gerade in den bevorstehenden Phasen des Ausbaus der Wind- und
Solarstromerzeugung allein mit Blick auf das Kriterium der Effektivitdt keine belastbare Option.
Gleichwohl sollten die zukiinftig verfolgten Finanzierungsinstrumente so ausgestaltet sein, dass
sie dynamisch auf die Ertragskraft des Strommarktes reagieren kdnnen und ihre Refinanzierugs-
beitrage ggf. automatisch auslaufen.

220. Das bestehende Finanzierungsmodell des EEG ist jenseits dieser grundsatzlichen Anforde-
rung mit einer Reihe von Herausforderungen konfrontiert:

e die Anreize fiir eine systemdienliche Auslegung und einen systemdienlichen Betrieb sind
im bestehenden EEG-Modell begrenzt (z.B. fuhrt die Vergitung Gber die gleitende Markt-
pramie zu Einsatzverzerrungen z.B. bei negativen Strompreisen und mit Blick auf die
Teilnahme auf Systemdienstleistungsmarkten);

e esverbleiben erhebliche Mengenrisiken bei den dargebotsabhangigen Erzeugungsoptio-
nen (vor allem beziiglich des Wind- und Solardargebots) und sorgen fiir entsprechende
Risikozuschlage bei der Finanzierung.

e  zuklnftig wird die Abschopfung sehr hoher Ertrage (von neu lber das EEG-geforderten
Anlagen) auch aus beihilferechtlichen Griinden erforderlich; diese sind aus Investoren-
sicht neben der sinnvollen langfristigen Mindestabsicherung auf der Ertragsseite zu
beriicksichtigen.

221. Vor diesem Hintergrund ist eine Weiterentwicklung des EEG in Richtung eines konsistenten
Elements des zukiinftigen Marktdesigns sinnvoll und notwendig.

222. In den nachfolgenden Analysen werden jedoch fundamentale Instrumentenwechsel (z.B.
Quotenmodelle, Production Tax Credits) ausgeschlossen, da die Anpassungszeitraume und Sys-
temwechselkosten angesichts des im Rahmen des bisherigen EEG adressierten Anlagenbestandes
und der Ausbaunotwendigkeiten als nicht darstellbar eingeschatzt werden

71



Expertenkommission zum Monitoring-Prozess , Energie der Zukunft”

223. Die Anpassungsoptionen sollten dabei die Erhaltung der bisherigen Vorteile des EEG (lang-
fristige Reduktion von Investitionsrisiken) mit einer Behebung der bestehenden Liicken
(systemdienliche Auslegung und systemdienlicher Betrieb der Anlagen, ggf. hohe Mitnahmeef-
fekte der Betreiber im Umfeld hoher Strompreisniveaus) kombinieren.

224. Explizit hingewiesen werden soll auf den Sachverhalt, dass sich die Anpassung der Flankie-
rungsmafBnahmen nicht auf das Segment des Ausbaus der erneuerbaren Energien beziehen, fir
das Investoren bereitstehen, flir die langfristige Investitionssicherheiten eine untergeordnete
Rolle spielen oder langfristige Bezugsvertrage mit geringen Ausfallrisiken auch auf der Verbrau-
cherseite darstellbar sind. In diesen Bereichen kénnen und werden Modelle in den Bereichen
Absicherung Uber Hedging-Produkte des Strommarktes, Eigenverbrauch und PPA zum Tragen
kommen, die jedoch nach den derzeitigen Abschatzungen nur begrenzte Teile des Ausbaubedarfs
abdecken werden. PPA wie auch Eigenversorgungsmodelle bilden wichtige Sdulen des zukiinftigen
Strommarkts und sollten langfristig erhalten bzw. ausgebaut werden.

5.2.2. Reformoptionen

225. Die im Folgenden weiter betrachteten Reformoptionen unterscheiden sich zunachst mit
Blick auf die Intensitat der Eingriffe in das bestehende System:

e minimalinvasive Eingriffe in das bestehende System v.a. mit Blick auf die Strompreis-
Responsivitdt z.B. bei negativen Strompreisen (Orientierung der Anlagen an den Markt-
preisen im Strommarkt und an den Systemdienstleistungsmarkten) vgl. Kapitel 5.2.2.2;

e mittelinvasive Eingriffe in das bestehende System v.a. mit Blick auf die durch den beihilfe-
rechtlich notwendig werdenden Mechanismus zur Abschopfung von (sehr) hohen
Uberschussertragen (mit modellabhingig sehr unterschiedlichen Konsequenzen) (vgl. Ka-
pitl 5.2.2.1 und 5.2.2.3);

e hoherinvasive Eingriffe in das bestehende System v.a. mit Blick auf die Basis der Zahlungs-
strome (vgl. Kapitel 5.2.2.4).

5.2.2.1. Minimalinvasive Reform der gleitenden Marktpramie

226. Fur die starkere Ausrichtung der Anlagenauslegung und des Anlagenbetriebs an den Preis-
signalen des Strommarktes sind im Bereich der minimalinvasiven Reformen folgende Optionen
moglich:

e Erweiterung der Regelungen fiir den Fortfall der Zahlungen (derzeit fiir den Fall von ne-
gativen Preisen am Spotmarkt);
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e  Umstellung der Verglitungsdauern von fixen Jahreszeitraumen (derzeit 20 Jahre) auf fixe
Betriebsstundenzahlen (analog zu den Regelungen des KWKG)'®;

e Einfiihrung von Hochstgrenzen fiir die Zahl der Stunden eines Jahres, in der Vergiitungs-
zahlungen erfolgen.

e  Einfiihrung von Hochstgrenzen fiir die Verglitung der Stromproduktion in Abhangigkeit
von der Rotorkreisflache bei Windkraftanlagen.

227. Wahrend die erste Option jenseits sehr einfacher Optionen fiir die Zeithorizonte ohne sehr
hohe Anteile regenerativer Stromerzeugung (also wahrscheinlich maximal eine halbe Dekade) mit
einer Vielzahl von Parametrisierungsunsicherheiten verbunden ist, ergibt sich die Bewertung der
beiden letztgenannten Optionen abhangig von Annahmen wie z.B. mit Blick auf die impliziten Dis-
kontraten im Kontext der Entscheidungskalkile seitens der Anlagenbetreiber.

5.2.2.2. Einfliihrung einer symmetrischen Marktpramie (CfDs) (mittelinvasiv)

228. Weitgehend unabhingig von den genannten vier minimalinvasiven Optionen besteht die
Moglichkeit, das derzeitige Verglitungsmodell des EEG durch symmetrische Contracts for Diffe-
rence (CfDs) abzuldsen. Danach erhalten die Betreiber weiterhin die gleitende Marktprdamie fir
den Fall, dass der Marktwert der Erzeugung unter dem anzulegenden Referenzwert liegt. Sobald
aber der Marktwert den Referenzwert Gbersteigt, werden in diesem Modell entsprechende Riick-
zahlungen fallig. Die Bewertung der Vor- und Nachteile von CfDs ist komplex und auch in der
Expertenkommission umstritten.

229. Ein Teil der Expertenkommission lehnt die Einfiihrung der symmetrischen Marktprémie ab”
und folgt den Erwdgungen in den vergangenen Stellungnahmen der Kommission (EWK 2021), dass
es nicht Aufgabe der Politik sei, Marktrisiken zu eliminieren, sondern die Rahmenbedingungen so
zu setzen, dass keine regulatorischen Risiken entstehen und die Marktrisiken fiir die Marktteilneh-
mer kalkulierbar bleiben. Durch die einseitige Marktpriimie werden durch die Relevanz der
Marktpreise fiir die ErlGssituation schon heute umfassende Auslegungs- und Betriebsanreize ge-
schaffen. Diese Anreize werden mit zunehmendem Anteil von Erneuerbaren am Gesamtsystem
immer wichtiger und sollten unbedingt erhalten werden. Dariiber hinaus bietet das System der
einseitigen gleitenden Marktprdmie eine gute Anschlussfdhigkeit an ein durch PPAs gepriigtes
Marktmodell und fiihrt nicht zu einer Austrocknung von Terminmdrkten, was bei einem Wechsel
zu CfDs wahrscheinlich wére (Reitz 2020). Die zweiseitige Marktprdmie kénnte im Gegensatz zu
der aktuellen Ausgestaltung zu Zusatzkosten auf der Verbrauchsseite fiihren, wenn der Staat vor
dem Hintergrund eines schrumpfenden Terminhandels auch dort Strompreisrisiken tibernimmt und

16 In Ansatzen ist ein solches Modell im Kontext der wegfallenden Vergitungszahlungen zu Zeiten negativer Spotpreise bereits im
heutigen EEG bereits enthalten (§ 51 EEG).

B Zu einzelnen Aspekten vgl. hier auch Léschel et al., 2022.
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damit sozialisiert (Maurer 2020). Durch die individuelle Beriicksichtigung fiir die Zukunft prognos-
tizierter (héherer) Ertrége aus dem Strommarkt wiirden auch die Gebote in den Ausschreibungen
und damit die Férderkosten tendenziell sinken oder sogar auf Null reduziert. SchliefSlich wiirde die
Beibehaltung der einseitigen Marktpréimie eine Reihe méglicherweise komplexer Detailregelungen
vermeiden, die bei einem Systemwechsel entstehen wiirden.

230. Ein Teil der Kommission hdlt die Einflihrung der symmetrischen Marktprdmie fiir sinnvoll
bzw. erwdgenswert'® da insbesondere in den auch zukiinftig und auch politisch bedingten Turbu-
lenzen in den Energiemdirkten ein Risiko bestehe, fiir das eine Risikolibernahme durch die
Gesellschaft gerechtfertigt werden kann. Es wird darauf hingewiesen, dass auch die Entwicklung
des regenerativen Stromerzeugungsmixes und damit die Entwicklung der Profilfaktoren sowie der
damit einhergehenden Ertragswerte mafgeblich durch politische Rahmensetzungen (Infrastruk-
turplanung und -ausbau, Fldchenverfiigbarkeit, Flexibilititsanreize etc.) geprdgt werden. Durch die
Notwendigkeit einer Absicherung der Refinanzierungsbeitrige aus dem Strommarkt tiber Eigenka-
pital wiirden die Kapitalkosten im Kontext der einseitigen Marktprdmie steigen, eine zweiseitige
Marktprimie wiirde die Férderkosten ddmpfen und sich so das Feld der Investoren in erneuerbare
Erzeugungsanlagen nicht nur auf kapitalstarke Akteure mit hoher Bonitdit und grofien Anlagen-
portfolien konzentrieren. Die Beflirchtungen bzgl. eines Austrocknens des PPA- oder Hedging-
Marktes werden angesichts der Gréfe, dem Wachstum und der Vielfalt des Marktes und der
Marktakteure nicht geteilt. Herausforderungen mit Blick auf die systemdienliche Auslegung und
den systemdienlichen Betrieb kénnte durch geeignete Umsetzungsregeln begegnet werden. Letzt-
lich sehen sie durch die Diskussionen und Regelungen zur Gewinnabschdpfung das Vertrauen in die
Realisierbarkeit unbegrenzter preisbedingter Zusatzerlése ohnehin nicht mehr als belastbare Ent-
scheidungsgrundlage.

231. Die letztlich zu treffende Entscheidung zwischen einer einseitigen und einer zweiseitigen
Marktpramie hangt damit erstens von Schwerpunktsetzungen bei den einzelnen Bewertungskri-
terien, zweitens den Einschatzungen zum Gebotsverhalten unterschiedlicher Investorengruppen,
drittens von einer Objektivierung z.B. der effektiven Kosteneffekte fir die unterschiedlichen Ak-
teure (Investoren, Staatshaushalt, Stromkunden) sowie viertens von der Moglichkeiten zur
Umsetzung der Beihilfevorgaben bzgl. der Abschépfung von Zusatzgewinnen ab. Fiinftens werden
nicht zuletzt die Anforderungen zur Harmonisierung zwischen den EU-Mitgliedstaaten eine wich-
tige Rolle spielen miissen. Dies gilt nicht nur fir die Windenergie auf See, hier entsteht aber ein
besonders dringlicher Handlungsbedarf.

232. Die Expertenkommission empfiehlt hier das schnellstmdgliche Aufsetzen eines transparen-
ten Clearing-Prozesses, ggf. auch unter Berlicksichtigung weiterer Ausgestaltungsvarianten
(Kapitel 5.2.2.3). Auf die Einordnung der unterschiedlichen Aspekte und Zielkonflikte mit Blick auf
das Kriterienraster in Kapitel 2 wird explizit verwiesen.

18 Zu einzelnen Aspekten vgl. hier auch May und Neuhoff (2021), Enervis (2020), Neuhoff et al. (2022) sowie CEEPR (2023).
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5.2.2.3. Marktpramienmodell mit Korridor (mittelinvasiv)

233. Als Zwischenvariante im Spannungsfeld der einseitigen und der zweiseitigen Marktpramie
und der jeweiligen Vor- und Nachteile bzw. Bewertungen werden Bandbreitenmodelle fiir die Zah-
lungs- und Rickzahlungs-Schwellwerte diskutiert. In den Ausschreibungen des EEG wiirde damit
weiterhin ein anlegbarer Wert (Floorpeis) ausgeschrieben und die Anbieter kdnnten sich wie im
derzeitigen EEG-Modell in einem wettbewerblichen Verfahren auf eine bestimmte Erlésabsiche-
rung nach unten bewerben. Im Unterschied zum derzeitigen Modell der gleitenden Marktprdamie
wirden jedoch bei Erlésen ab einer bestimmten Obergrenze Riickzahlungen fallig. Wenn der Preis-
korridor zwischen Unter- und Obergrenze ahnlich wie der anzulegende Wert nicht
anlagenindividuell, sondern Uber eine Referenzanlage ermittelt wiirde, bliebe einerseits ein be-
stimmtes Zusatzerlos-Potenzial erhalten und wirden problematische Anreize fiir den
Anlagenbetrieb vermieden.

234. Solche Modelle waren zumindest strukturell den im Zuge der Strompreisbremse umgesetz-
ten Abschopfungsmodellen sehr dhnlich (vgl. § 16 StromPBG: Sicherheitsmarge von 3 ct/kWh,
Begrenzung der Riickzahlung auf 90%, stlindliche Referenzperioden). Durch die Beschriankung auf
Neuanlagen und die transparente Ankiindigung vor der Ausschreibung sowie die vertragliche Fi-
xierung des Preiskorridors kdnnten Vertrauensverluste vermieden bzw. sogar eine rechtliche
Fixierung der Vertrauenstatbestande erfolgen.

235. Tendenziell wiirden Bandbreitenmodelle fiir Differenzvertrage jedoch die Ergebnisse der
Ausschreibungsprozesse zur Vergabe der EEG-Zahlungen erhéhen, der Nettoeffekt unter Berlick-
sichtigung von Eigen-/Fremdkapitaleffekten sowie etwaigen Riickzahlungen ist von einer Vielzahl
von Rahmenannahmen abhangig und ohne sehr detaillierte Bandbreitenanalysen nicht richtungs-
sicher zu bestimmen.

236. Sofern die Umsetzung einer solchen Option (wie auch die zweiseitiger CfDs) im Zuge der
Uberarbeitung des Strommarktdesigns erwogen wird oder erwogen werden muss, empfiehlt die
Expertenkommission auch hier das schnellstmogliche Aufsetzen eines transparenten Clearing-Pro-
zesses (vgl. Kapitel 5.2.2.3).

5.2.2.4. Finanzierung von systemdienlicher Leistung sowie finanzielle CfDs (h6herinvasiv)

237. Jenseits der niedrig- und mittelinvasiven Fortentwicklungen des derzeitigen EEG-Modells
wurden und werden Optionen diskutiert, in denen die Zahlungen des Flankierungsmechanismus
teilweise oder komplett von den Produktionsmengen der konkreten Anlagen entkoppelt werden:

e Im Modell der Pramien fiir systemdienliche Leistung (Oko-Institut 2014) erfolgen die Zah-
lungen fiir den systemdienlichen Teil der Leistungsbereitstellung von Wind- oder PV-
Anlagen, der sich aus dem Produktionsprofil der Anlage ergibt (deshalb erfolgt die Ent-
kopplung von der konkreten Produktion nur teilweise), bei dem die
Spitzenlasteinspeisungen jedoch keine Berlicksichtigung finden.
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e Im Modell der Financial CfDs (Schlecht 2023, Newbery 2021) wird der Flankierungsme-
chanismus in zwei Teile getrennt. Die Anlagenbetreiber erhalten eine im Rahmen einer
Auktion ermittelte Pramie pro Zeiteinheit, die jedoch unabhangig von der Produktion der
jeweiligen Anlage oder den Strommarktpreisen ist (Ziel ist es insbesondere Verzerrungen
beim Kraftwerksdispatch zu vermeiden). Im Gegenzug missen die Anlagenbetreiber eine
Zahlung leisten, die dem Ertrag im Strommarkt entspricht, der aber nicht liber die kon-
krete Anlage, sondern eine reprasentative Referenzanlage ermittelt wird.

238. Beide Modelle haben eine Reihe von Vorteilen im Bereich der systemdienlichen Auslegung
und des systemdienlichen Betriebs und auch mit Blick auf die Dargebotsrisiken (und damit die
Finanzierungskosten). Auf der Parametrisierungsseite sind sie sehr aufwandig und bedirfen wahr-
scheinlich eines langeren Lernprozesses. Auf der anderen Seite bieten insbesondere Financial CfDs
aus Sicht der Expertenkommission perspektivisch eine groRe Zahl von Vorteilen und sollten hin-
sichtlich ihrer Strukturen und der Umsetzungsparameter einer detaillierten Prifung und
Einordnung unterzogen werden

5.2.3. Sonderbereich Biirgerenergie

239. Eine weitere Reformoption ergibt sich schlielich mit Blick auf die Entscheidungskalkdile un-
terschiedlicher Akteursgruppen. Das derzeitige Modell der wettbewerblichen Vergabe der EEG-
Zahlungen richtet sich strikt auf konkrete Projekte und ein spezifisches Projektentwicklungsmo-
dell. Projektentwickler mit kleinen Portfolien und einer hohen Vorleistungsaversion werden in
diesem Modell strukturell benachteiligt, da sie als Voraussetzung zur Teilnahme an der Ausschrei-
bung erhebliche Vorleistungen (z.B. mit Blick auf die Erlangung von Genehmigungen etc.)
erbringen miissen. Wenn die Ausschreibung von Finanzierungsvereinbarungen fiir konkrete Pro-
jekte auf lbertrag- und handelbare Finanzierungszusagen umgestellt und die Teilnahme von
Intermediaren zugelassen wirden, wiirden zwar fir die entsprechenden Transaktionen zusatzli-
che Kosten anfallen, kdnnten aber die sehr unterschiedlichen Projektentwicklungsansatze,
Entscheidungskalkiile und Akteursgruppen umfassender adressiert werden. Gerade mit Blick auf
die in der Vergangenheit verfolgten, Gberwiegend problematischen und weitgehend gescheiter-
ten Ansatze der spezifischen Forderung von Biirgerenergie-Projekten kdonnten sich hier neue
Handlungsspielrdume und zusatzliche Akteure ergeben.

5.3. Refinanzierung von einlastbaren Kraftwerkskapazitaten und nachfrageseitiger
Aquivalente

5.3.1. Einleitung und Ubersicht der Reformoptionen

240. Im Gegensatz zur Finanzierungsabsicherung fir Projekte der regenerativen Stromerzeugung
(v.a. auf Basis von Wind- und Solarenergie) ergibt sich im Bereich der einlastbaren Kraftwerke eine

76



Stellungnahme

deutlich herausfordernde Situation, die sich erstens aus dem bisher verfolgten Ansatz des Strom-
markts 2.0 (BMWi 2015), zweitens aus den europdischen Rahmensetzungen und drittens aus dem
engen Zeitrahmen fiir den notwendigen Anpassungsbedarf ergibt. Letztlich ergeben sich damit
nur niedrig- und hochinvasive Handlungsoptionen:

e in der niedriginvasiven Variante wird das bisherige Strommarktdesign (Strommarkt 2.0
flankiert von Reservemechanismen und weiteren Kapazitdtsmechanismen) im Grundsatz
beibehalten und durch zusatzliche Kapazitatsinstrumente, die ggf. zumindest teilweise
auch voll am Markt agieren kdbnnen, erganzt;

e inder hochinvasiven Variante wird die Vielzahl der Kapazitatsinstrumente verringert und
durch ein systematischeres Rahmeninstrument zumindest teilweise ersetzt.

5.3.2. Schaffung zusatzlicher Kapazitatsmechanismen im Konzept des Strommarkts 2.0

241. Fir die erste Pfadauspragung wird am Konzept des Strommarktes 2.0 (Refinanzierung von
Kraftwerkskapazitaten ausschlielich iber Ertrage aus den Hochpreisphasen der Strommarkte
und Vorhaltung von Kapazitatsreserven auBerhalb des Strommarktes) formal festgehalten und das
Portfolio der sonstigen Kapazitatsinstrumente (das mit diesem Konzept nicht wirklich vereinbar
ist) erweitert:

e Im Zuge des Ausstiegs aus der Kernkraft- und Kohleverstromung besteht fiir die kom-
mende Dekade zwar ein erhebliches Potenzial fiir die Uberfiihrung von stillzulegenden
Kraftwerken in die Netzreserve. Gerade vor dem Hintergrund der Erfahrungen im Jahr
2022 (Logistik, Brennstoffbevorratung, Anlagenerhaltung, Personalsicherung etc.) ist je-
doch zu bezweifeln, ob und wie lange solche Reservevorhaltungen in groBem Umfang
praktisch moglich sein werden.

e Letztlich werden zur Gewahrleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit Erdgas-
/Wasserstoffkraftwerke und Flexibilitatsoptionen in erheblichem Umfang notwendig
werden. Im Rahmen des derzeitigen Marktdesign-Konzepts ware dafiir nur der Ausbau
der Kapazitatsreserve anschlussfahig, deren massiver Ausbau jedoch unter starken EU-
rechtlichen Restriktionen steht.

e Die belastbare Schaffung von einlastbaren Kapazitaten im erforderlichen bzw. geplanten
Umfang durch die im Abschnitt beschriebenen Instrumente (EEG, KWKG) ist zumindest
teilweise hoch fraglich bzw. umstritten.

e Jenseits dieser Instrumente wird noch die Schaffung eines Kraftwerksmodernisierungs-
programms diskutiert, mit dem zusatzliche einlastbare Kraftwerkskapazitdten in der
GroéBenordnung von 4,4 GW moglich wiirden. Ob, wann und wie ein solches Programm
umgesetzt und belastbar zu Schaffung von Zusatzkapazitaten werden kann, ist derzeit
vollig offen.
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242. Ungeachtet aller Diskussionen um Kosteneffizienz, Verteilungswirkungen etc., die die Dis-
kussion um das Strommarktdesign im Zeitraum 2014/15 gepragt haben (BMWi 2015), besteht der
starkste Einwand gegen dieses Konzept wohl in der hochst fraglichen Effektivitdt mit Blick auf den

mittelfristigen Zeithorizont.

5.3.3. Schaffung eines umfassenden Kapazitdtsmechanismus und schrittweise Ablésung der spezifischen

Mechanismen

243. Fir weitergehende und hochinvasive Reformen des Strommarktdesigns ist zunachst darauf

hinzuweisen, dass insbesondere mit Blick auf die EU-rechtlichen Vorgaben wichtige Rahmenset-

zungen erfolgt sind:

die EU-Strommarktverordnung (EU 2019) enthélt eine Vielzahl von inhaltlichen und pro-
zeduralen Vorgaben fiir die Schaffung von Kapazitatsinstrumenten;

die Leitlinien der EU-Kommission zu Beihilfen in den Bereichen Umwelt, Energie und Kli-
maschutz (KUEBLL, EC 2022b) enthalten eine Vielzahl von Umweltanforderungen fir die
Ausgestaltung von Kapazitatsinstrumenten;

die Taxonomie-Verordnung der EU (EC 2022a) enthalt eine Vielzahl von Bestimmungen,
die einen Einfluss auf die Finanzierungskosten von Projekten haben kénnen.

244. Als wichtigste Implikationen fiir die Ausgestaltung von Kapazitatsinstrumenten ergeben sich

die folgenden Punkte:
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Kapazitatsinstrumente diirfen nach Strommarktverordnung nur zeitlich befristet einge-
fiihrt werden, nach KUEBLL ergibt sich ein Zeitraum von maximal zehn Jahren.

Kapazitatszahlungen diirfen nach Strommarktverordnung nur erfolgen, wenn bestimmte
Emissionswerte eingehalten werden (550 g CO,/kWh bzw. 550 g CO,/kWh oder 350 kg
CO,/kW fir vor Juli 2019 in Betrieb genommene Anlagen). Damit scheiden Kohlekraft-
werke aus und werden umfassende Kapazitdtsinstrumente bzw. auch
Kapazitatsinstrumente mit dezentral erzeugter Nachfrage nicht mehr maoglich.

Die Instrumente missen nach Strommarktverordnung fiir alle Optionen offen sein (d.h.
inkl. Speicher und Nachfrageflexibilitdt), umweltfreundliche Kapazitdten kdnnen nach
KUEBLL bevorzugt werden.

Die Preisbildung im Rahmen von Kapazitatsinstrumenten muss wettbewerblich erfolgen.

Kapazitatsinstrumente miissen grenziiberschreitende Beitrdage berlicksichtigen bzw. ein-
beziehen.

Die Finanzierung von Erdgaskapazitdten muss nach KUEBLL den Umstieg auf emissions-
freie Stromerzeugung vorsehen.
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245. Die Konsequenzen aus diesen Vorgaben lassen sich exemplarisch an der Ausgestaltung des
belgischen Kapazitatsmarktes illustrieren, dem zuletzt genehmigten Kapazitatsinstrument in der
EU.2°

Grundelemente des belgischen Kapazitatsmarktes

Der Kapazitatsmarkt fiir Belgien ist des jingste von der Europdischen Kommission genehmigte Ka-
pazitdtsmarktmodell (ELIA 2022a, Elia 2022b, Elia 2022c und BE 2022). Er wurde 2018 notifiziert
und 2021 genehmigt, die ersten Auktionen fanden 2021 mit einem Vorlauf von 4 Jahren fiir den
Lieferbeginn im Jahr 2025 statt.

e Das Zielniveau fiir die gesicherte Kapazitat in der Lieferperiode ab Oktober 2026 betragt etwa
6,4 GW.

e Inder ersten Auktion wurden Zuschlage fiir 4,45 GW erteilt, der gewichtete mittlere Preis lag
bei 31,6 €/kW, der hochste gebotene Preis bei knapp 50 €/kW. Eine Leistung von 2,8 GW
wurde fir eine Laufzeit von 1 Jahr geboten, eine Kapazitat von 1,65 GW (Neubauanlagen) fir
eine Laufzeit von 15 Jahren.

e Die Teilnahme an den Kapazitatsausschreibungen ist technologieoffen moglich, es gibt aber
Derating-Faktoren, mit denen die effektive Leistungsbereitstellung bewertet wird (z.B. 91%
fiir offene Gasturbinen, 31% fiir Speicher mit einer Speicherkapazitit von einer Stunde, 13%
fir Offshore-Wind).

e Eine Teilnahme ausldndischer Kapazititen ist im Umfang der Ubertragungskapazititen mog-
lich.

e Es gelten die 6kologischen Anforderungen der EU-Strommarktverordnung, weitergehende
Anforderungen wurden nicht gesetzt.

e Ausgeschrieben wird die Kapazitatsbereitstellung fiir jahrliche Lieferperioden, die erste Lie-
ferperiode lauft von November 2026 bis Oktober 2027. Fiir Neuanlagen kdnnen auch langere
Lieferperioden von bis zu 15 Jahren festgelegt werden.

e  Fir jede der jahrlichen Lieferperioden gibt es zwei Auktionen. Die erste findet vier Jahre vor
Lieferbeginn statt, die zweite ein Jahr vor Lieferbeginn.

e Es gibt drei Lieferpunkte im belgischen Stromnetz, die in der Auktion berticksichtigt werden.
Je nach Lieferpunkt unterscheidet sich der Hochstpreis in der Auktion (0-75 €/KW). Zur Kos-
tenbegrenzung scheint der Hochstpreis jedoch auf 20€/kW abgesenkt worden zu sein. Die
Preisformation erfolgt nach dem Pay-as-bid-Ansatz.

19 Auch in anderen européischen Landern wie Frankreich, Polen und UK existieren Kapazitatsmarkte. Fiir eine Ubersicht der Nutzung
von Kapazitatsinstrumenten vgl. FSR (2021).
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e Diein den Kapazitatsausschreibungen erfolgreichen Anlagen konnen reguldar am Strommarkt
eingesetzt werden. Wenn die Anlagen bei hohen Strompreisen oder in Knappheitssituationen
nicht verfligbar sind, werden Strafzahlungen fallig. AuRerdem verpflichten sich die erfolgrei-
chen Kraftwerke bei Strompreisen am Day-ahead-Markt von lber 300 €/ MWh zu einer
Riickzahlung (call-option).

e  Der Hochstpreis und der Strike-Preis der Riickzahlungsoption werden vor den jeweiligen Auk-
tionen von der Belgischen Regierung festgelegt (BE 2022).

246. Die prozeduralen Anforderungen der EU-Strommarktverordnung zeigen aber auch, dass die
Einfihrung bzw. das Wirksamwerden von Kapazitdtsinstrumenten einen erheblichen Vorlauf er-
fordern. Am Beispiel des belgischen Kapazitdtsmarktes ergibt sich eine Indikation fir die
notwendigen Prozeduren: allein zwischen der Prénotifizierung des Mechanismus (Juli 2019) und
der ersten Lieferperiode (November 2026) ergibt sich ein Zeitraum von 7 Jahren, wobei die Pro-
zesse im nationalen Rahmen noch nicht einberechnet sind.

247. Mit Blick auf die Ausgestaltung der Kapazitatsinstrumente ergeben sich die folgenden Opti-
onen (wobei hier aus den o.g. Griinden nur auf Instrumente mit zentraler Nachfrage abgestellt
wird):

1. selektive Kapazitdatsausschreibungen fiir Neuanlagen sowie Flexibilitatsprodukte;

2. umfassende Kapazitatsausschreibungen fiir Neu- und Bestandsanlagen sowie Flexibili-
tatsprodukte, die den Umweltanforderungen entsprechen

a. mit Einheitspreisbildung fiir alle Optionen (mit gleicher Laufzeit bzw. Lieferperi-
ode);

b. mit differenzierter Preisbildung fiir Neu- und Bestandsanlagen (das fir jede
Gruppe hochste Gebot bildet den marktrdumenden Preis).

248. Fur die erste Option mit selektiven Kapazitatsausschreibungen gelten die Einschrankungen
bzw. kritischen Punkte mit Blick auf die fragwurdige Effektivitat der bisher in Deutschland verfolg-
ten Ansatze liber das EEG, das KWKG sowie ggf. das Kraftwerksmodernisierungsprogramm, so dass
sich im Gegensatz dazu in einem langerfristigen Zielmodell sowohl aus Effektivitdts- als auch aus
Effizienzgriinden umfassende Kapazitatsausschreibungen empfehlen wiirden. Zudem eignen sich
selektive Kapazitatsausschreibungen fiir neue Anlagen nicht als langerfristiges Zielmodell, in dem
schrittweise die bisher verfolgten Ansatze aufgehen kénnen.

5.3.4. Synthese

249. Die Expertenkommission sieht in der Starkung des Energy-only-Marktes sowie der Sys-
temdienstleistungsmarkte eine wesentliche Voraussetzung fiir die Sicherung eines robusten
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Rahmens fiir die in groRem Umfang notwendigen Investitionen in einlastbare Kraftwerke und Fle-
xibilitatsoptionen.

250. Angesichts der vielfaltigen Unsicherheiten im Markt, teilweise auch durch regulative Mal3-
nahmen verursacht, kann die Nutzung zusatzlicher Absicherungsinstrumente zur Gewahrleistung
eines robusten Transformationsprozesses zu einem klimaneutralen Stromsystem erforderlich
sein. Prioritar sollte dabei der Schaffung eines umfassenden und systematischen Investitionsrah-
mens der Vorrang gegeben werden. Der bisherige Weg der Schaffung immer neuer, kleinteiliger
Kapazitatsmechanismen ist nicht zielfiihrend.

251. Bei Notwendigkeit von zusatzlichen Absicherungsinstrumenten ware fiir die mittelfristige
Perspektive das Zielmodell eines umfassenden Kapazitdtsmechanismus zu entwickeln, der einer-
seits moglichst viele Kraftwerks- und Flexibilitdtsoptionen im In- und Ausland sowie deren
Interaktionsmoglichkeiten erfasst und zweitens nur dann greift, wenn die Investitionsanreize tiber
den Energy-only- und die Systemdienstleistungsmarkte nicht in ausreichendem Malie gegeben
sind (Cramton und Ockenfels 2011).

252. Dieses Zielmodell sollte sich an umfassenden Kapazitdtsausschreibungen orientieren, die
Kapazitatsprodukte fir unterschiedliche Zeithorizonte nachfragen und in dem fiir Neu- und Be-
standsoptionen getrennte Preise ermittelt werden. Fir Gaskraftwerke sollten (ber die
Praqualifikationsbedingungen die Voraussetzungen fiir den Wasserstoffeinsatz geschaffen wer-
den. Der Wasserstoffeinsatz selbst sollte nicht Gber das Kapazitatsinstrument, sondern lber
separate Instrumente (EU ETS, ggf. Differenzvertrdge fir den Brennstoffwechsel von Erdgas zu
Wasserstoff etc.) angereizt werden.

253. Angesichts der notwendigen Vorlaufzeiten fiir eine moégliche Schaffung libergreifender und
systematischer Kapazitatsinstrumente wirden im Verlauf der 2020er Jahre und gerade mit Blick
auf das Auslaufen der Kohleverstromung in Deutschland wahrscheinlich Ubergangsinstrumente
notwendig werden. Fiir diese moglichen Ubergangsinstrumente sollte jeweils die Passfahigkeit zu
und die Uberfiihrung in das o.g. Zielmodell explizit gepriift und angestrebt werden.
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6. Lokalisierungssignale

Das Wichtigste in Kiirze

Unter dem aktuellen Strommarktdesign wird Deutschland im europdischen Stromhandel als eine nationale Ge-
botszone betrachtet. Durch den Stromhandel resultierende Engpéasse innerhalb Deutschlands werden somit
nicht bei der Marktraumung berticksichtigt, sondern stattdessen im Nachgang durch kostenbasierten Redispatch
aufgel6st. Auch die aktuellen Férderinstrumente fiir den Zubau erneuerbarer Erzeuger bericksichtigen die Sys-
temdienlichkeit der Neuanlagen (z. B. Auswirkung auf Netzauslastung, Entfernung zu den Lastzentrenten, etc.)
nur unzureichend (u. a. ber das Referenzertragsmodell und die Stidzone). Lokalisierungssignale fir systemdien-
liche Investitions- und Betriebsentscheidungen fehlen somit gréStenteils im aktuellen deutschen Marktdesign.
Dies fiihrt zu deutlich steigenden Kosten fiir Netzausbau und Engpassmanagement und entfacht die Diskussion
Uber alternative Instrumente mit effizienten Lokalisierungssignalen.

Ein Nodalpreissystem, welches alle physischen Netzrestriktionen direkt beim Stromhandel beriicksichtigt und
dadurch zu unterschiedlichen Preisen an den Netzknoten fiihrt, stellt keine aktuell realisierbare Lésung dar. Ob-
wohl es in der Theorie als First-Best-Losung angesehen wird, gibt es fiir die realweltliche Implementierung eine
Vielzahl an Problemen (u. a. Risiko der Marktmachtausiibung, Verteilungswirkung der unterschiedlichen Knoten-
preise, Komplexitdt der Umsetzung im vermaschten europaischen Stromnetz), die einen Umstieg auf dieses
System unwahrscheinlich machen.

Fiir ein System mit mehreren deutschen Gebotszonen tiberwiegen die Vorteile gegeniliber dem aktuellen System
mit einer nationalen Preiszone, auch wenn die daraus resultierenden Lokalisierungssignale nicht ausreichen diirf-
ten. So hangen effektive Lokalisierungssignale fiir systemdienliche Investitions- und Betriebsentscheidungen
sehr stark von der richtigen Wahl der Gebotszonen (Anzahl und Zuschnitt) sowie der Berticksichtigung der inter-
zonalen Leitungskapazititen ab. Wenn sich der aktuell von den Ubertragungsnetzbetreibern durchgefiihrte
,Bidding Zone Review” der im August 2022 von ACER vorgeschlagen Gebotszonenunterteilung der deutschen
Preiszone als positiv erweist oder eine Gebotszonenunterteilung aufgrund europaischer Vorgaben notwendig
wird, sollte die Bundesregierung keine Opposition gegen die Initiativen auf EU-Ebene aufbauen und die Gebots-
zonenunterteilung entsprechend umsetzen. Da die Einflihrung von Preiszonen das Problem der fehlenden
Lokalisierungssignale nur teilweise 16st, lohnt es sich aus Sicht der Expertenkommission allerdings nicht, auf ei-
gene Initiative Konflikte zwischen den Bundeldandern in Kauf zu nehmen, da politisches Kapital fiir wirksamere
Initiativen genutzt werden sollte.

Wichtig bei der Wahl des richtigen Instruments ist insbesondere die Frage, ob der Fokus auf Investitions- oder
Betriebsanreizen liegen soll. Braucht es insbesondere systemdienliche Betriebsanreize fiir einlastbare Erzeuger,
sind Instrumente wie die kapazitdtsbasierte G-Komponente oder marktbasierter Redispatch weniger gut geeig-
net.

Fiir einen systemdienlichen Ausbau variabler erneuerbarer Erzeuger braucht es neben den bestehenden Rege-
lungen im Rahmen des EEG dringend starkere Lokalisierungssignale. Da Wind- und PV-Anlagen Grenzkosten nahe
null haben, reichen hier auch Anreize bzgl. der Investitionsentscheidung, der Dispatch erfolgt dann selbst bei
einer nationalen Gebotszone groRtenteils systemdienlich. Optionen sind eine Anpassung des bestehenden Aus-
schreibungsmechanismus (z. B. Uber regionale oder kombinatorische Ausschreibungen) oder eine
Regionalkomponente zur Differenzierung der Betreiberkosten an unterschiedlichen Standorten (z. B. in Form
eines regional differenzierten, erzeugerseitigen Netzentgelts fiir konventionelle und erneuerbare Anlagen).
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Lokalisierungssignale sind auch als Teil der Refinanzierungsinstrumente fiir Technologien wie wasserstofffahige
Kraftwerke von zentraler Bedeutung. Der Schaffung von Klarheit Gber die Strukturen und die Schnelligkeit des
Ausbaus eines Wasserstoffnetzes kommt auch vor diesem Hintergrund eine herausragende Bedeutung zu.

6.1. Ausgangsposition und aktueller regulativer Rahmen im Energy-Only-Markt

254. Viele Linder in Mitteleuropa, wie Deutschland, Osterreich, Schweiz und Frankreich, die ih-
ren Strom gemeinsam an der Europaischen Energieborse (EEX) handeln, sind fir den Stromhandel
jeweils als Einheitspreiszone definiert. Somit werden beim Stromhandel keine intrazonalen Netz-
beschrankungen berticksichtigt. Potenziell auftretende Netzengpasse missen ex-post von den
Netzbetreibern identifiziert und mit verschiedenen Engpassbewirtschaftungsinstrumenten (kurz-
fristig: Redispatch von fossilen und erneuerbaren Anlagen; langfristig: Netzausbau oder
Akquirieren von Reservekapazitdten) bis zum Realisierungszeitpunkt aufgelost werden. Da also die
Einnahmen der Erzeuger nicht von ihrem Standort abhdngen, gibt es im aktuellen Marktdesign
innerhalb der Preiszonen (meist: Ldnder) am Spotmarkt keine Preissignale, die standortbezogen
Investitionen in Erzeugungskapazitaten mobilisieren. Erzeuger in Gebieten mit Importengpassen
sehen zum Beispiel keine hohen Spitzenlastpreise im Falle von Netzengpassen, weshalb die Grenz-
erldse zu niedrig sind um ausreichende Anreize fiir Erzeugungsinvestitionen in diesen Gebieten zu
schaffen. Daher dirfte ein System der Einheitspreisbildung suboptimale Investitions- und Be-
triebsentscheidungen zur Folge haben, was wiederum zu einem hoheren Netzausbaubedarf
flhren koénnte. Preisunterschiede zwischen mehreren Landern mit je einem Einheitspreissystem
treten immer dann auf, wenn die Stromfliisse zwischen den Zonen durch die verfiigbaren Uber-
tragungskapazitdten (ATCs - available transfer capabilities) eingeschrédnkt werden. Dadurch
ergeben sich in begrenztem Umfang unterschiedliche Investitionsanreize in den einzelnen Preis-
zonen.

255. Um den regional zu geringen Investitions- und Betriebsanreize entgegenzuwirken, wurden
in der wissenschaftlichen und politischen Diskussion seit der Liberalisierung der Strommarkte
mehrere Anpassungen des derzeitigen Marktdesigns vorgeschlagen, wie z.B. ein Nodalpreissys-
tem, die Unterteilung der Einheitspreiszone in mehrere kleine Gebotszonen (Market Splitting),
marktbasierter Redispatch oder regional differenzierte Netzentgelte fur Erzeuger (G-Kompo-
nente). Diese alternativen Mechanismen zur besseren Engpassbewirtschaftung werden in den
Kapiteln 6.2 bis 6.5 vorgestellt und diskutiert.

256. Durch den Umbau der deutschen Erzeugungslandschaft (insbesondere Atomausstieg, Koh-
leausstieg und EE-Ausbau mit Schwerpunkt auf Windenergie in Norddeutschland) steigt der
Einsatz von Engpassbewirtschaftungsinstrumenten und damit auch die Netzkosten (vgl. Abbildung
7), die Giber das Netzentgelt auf die Verbraucher umgelegt werden. Um dem entgegen zu wirken,
strebt die Bundesregierung seit dem EEG 2017 eine ausgeglichenere Verteilung neuer EE-Anlagen,
die zukiinftig einen GrofSteil der Stromerzeugung ausmachen werden, an und versucht dabei auch
regionale Aspekte zu beriicksichtigen.
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257. Zur regionalen Steuerung des EE-Ausbaus kamen im EEG 2017 vor allem das ,Netzausbau-
gebiet” und das Referenzertragsmodell zum Einsatz, beides fiir Ausschreibungen von
Windenergieanlagen an Land. Die Definition des Netzausbaugebietes wurde so gewahlt, dass
dadurch der Ausbau der Windenergie in den Regionen nordlich der Netzengpasse begrenzt wird
bis der Netzausbau es nicht mehr erfordert. Demnach sollten Windenergieanlagen an Land im
Netzausbaugebiet, das die Bundeslander Mecklenburg-Vorpommern, Schleswig-Holstein, Bre-
men, Hamburg sowie den nordlichen Teil Niedersachsens umfasste, nur bis zu einer jahrlichen
Obergrenze von 902 MW einen Zuschlag erhalten. Dieser Ansatz des Netzausbaugebiets wurde im
EEG 2021 aufgehoben, da mit der ,Sidquote” ein neues Instrument seine Aufgabe lGbernimmt.
Laut § 36d EEG 2021 wird die Slidquote wie folgt definiert: , Fiir eine verbesserte regionale Steue-
rung und damit flr eine erleichterte Integration in das Stromversorgungssystem und eine
Reduzierung der Systemkosten werden ,Sidquoten” in den Ausschreibungen eingefihrt (Std-
quote fur Windenergieanlagen an Land in Héhe von 15 % in den Jahren 2022 bis 2023 und 20 %
ab dem Jahr 2024; Slidquote fir Biomasseanlagen in Héhe von 50 %).“

258. Durch das Referenzertragsmodell erhalten Bieter fiir Anlagen an Standorten mit einem
schlechteren Ertragswert einen positiven Korrekturfaktor, da , vergleichbare Wettbewerbsbedin-
gungen” in Bezug auf einen Referenzstandort herrschen sollen. Anlagen an Standorten mit einem
besseren Ertragswert als der Referenzstandort erhalten hingegen einen Korrekturfaktor, der klei-
ner als 1 ist. Alle Bieter bieten im Auktionsverfahren zunachst auf den anzulegenden Wert fiir den
Referenzstandort. Um den tatsachlichen anzulegenden Wert fir die Anlagen, die einen Zuschlag
erhalten haben, zu bestimmen, wird der Zuschlagswerts fiir den Referenzstandort mit dem Kor-
rekturfaktor des Giitefaktors der jeweiligen Anlage berechnet. Der Gitefaktor gibt die
Standortqualitat als Verhaltnis der erwarteten Erzeugung einer Anlage am tatsachlich geplanten
Standort im Vergleich zum Referenzstandort an und wird in Prozent angegeben (Referenzstand-
ort: 100%). Im EEG 2021 erfolgte eine erste Anpassung des Referenzertragsmodelles in § 36h
Absatz 1 durch die Absenkung der Untergrenze fiir einen Ausgleich der Standortqualitat auf 60 %
(statt bisher 70 %). Im EEG 2023 wurde giltig ab 01.01.2023 eine weitere Anpassung am Referen-
zertragsmodelle fir Anlagen an Standorten mit schlechten Windbedingungen vorgenommen. Fir
Anlagen mit einem Gitefaktor von 60 Prozent wurde der Korrekturfaktor von 1,35 auf 1,42 erhoht,
womit sich deren Wettbewerbsfahigkeit gegeniiber Anlagen an Standorten mit einem hoheren
Ertrag verbessert. Zusatzlich erhalten Anlagen in der Siidregion mit einem Gitefaktor von 50 Pro-
zent einen nochmal héheren Korrekturfaktor von 1,55. Somit erfolgt mit dem EEG 2023 erstmals
eine Berlicksichtigung des regionalen Standorts der Anlage. Da die Slidregion einen grof3en Teil
Suddeutschlands umfasst, ist die regionale Steuerung durch diese Anpassung immer noch sehr
grob. Somit zielt das Referenzertragsmodell weiterhin vorrangig auf das Erreichen eines bundes-
weit verteilten Zubaus und die Kappung von tGibermalig hohen Renditen an sehr guten Standorten
ab, wobei in den meisten Fallen die Windhoffigkeit des Standortes der Anlage ausschlaggebend
flr die Einstufung der Anlage ist. Die Netzdienlichkeit neuer EE-Anlage wird also auch im EEG 2023
nur unzureichend berticksichtigt.
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259. Aus Sicht der Expertenkommission sollten die durch den Zubau von Erzeugungskapazitaten
entstehenden Netzausbau- und Bewirtschaftungskosten kiinftig einen starkeren Einfluss auf die
Zubauentscheidungen haben. Das Referenzertragsmodell bewirkt zwar, dass Anlagen im Siden
Deutschlands eine Besserstellung erfahren, diese Besserstellung gilt aber in den meisten Fallen
ebenso fiir windschwache Standorte im Norden Deutschlands. Fiir eine starker netzdienlich aus-
gerichtet regionale Steuerung eignet sich das Referenzertragsmodell insofern nicht. Daher
diskutieren wir in Kapitel 6.5 mogliche alternative Instrumente, die geeignet sind, effizientere An-
reize hin zu einem systemdienlichen EE-Ausbau schaffen.

6.2. Nodalpreissystem

260. In einem Nodalpreissystem - wie es beispielsweise in einigen US-amerikanischen Markten
verwendet wird — werden die physischen Netzrestriktionen direkt beim Stromhandel berticksich-
tigt, sodass eine optimale Nutzung der Ubertragungskapazititen des Netzes gewihrleistet ist.
Wenn eine Leitung Uberlastet ist, unterscheiden sich die Knotenpreise an beiden Enden dieser
Leitung. Somit ergeben sich aus dem Nodalpreissystem (auf Ubertragungsnetzebene) regionale
Preissignale fiir alle Akteure (Verbraucher, Erzeuger, Speicher, etc.). Die aus den Preisunterschie-
den realisierten Einnahmen geben Ausschluss Giber den Nutzen der Beseitigung des Engpasses und
werden zur Finanzierung des Netzausbaus verwendet.

261. In der Theorie fiihren beide Marktdesigns (Nodalpreissystem und Einheitspreissystem mit
kostenbasiertem Redispatch) kurzfristig zu demselben effizienten Ergebnis (vgl. Ding und Fuller,
2005). Langfristig jedoch fuhrt das Einheitspreissystem zu ineffizienten standortbezogenen Inves-
titionsanreizen, siehe Kapitel 6.1. Im Gegensatz dazu kann gezeigt werden, dass bei vollstandigem
Wettbewerb ein liberalisierter Strommarkt unter einem Nodalpreissystem zu systemoptimalem
Ausbau und Betrieb der Kapazitaten fihrt (vgl. Hogan, 2002, Garces et al., 2009, und van der Wei-
jde und Hobbs, 2012). In der Theorie besitzt das Nodalpreisregime sehr attraktive Eigenschaften,
da es die Wohlfahrt maximiert bzw. die Systemkosten minimiert.

262. Allerdings fiihren ein Nodalpreissystem und Market Splitting in mehrere Gebotszonen (siehe
Kapitel 7.3) zu regional differenzierten Preisen sowohl fiir Erzeuger als auch fur Verbraucher, was
zu regionalen Nachteilen fiir energieintensive Stromverbraucher und zu einer Benachteiligung von
Endkunden in Hochpreiszonen fiihren kann (siehe BMWi, 2015, und Monopolkommission, 2015),
die politisch nur schwer durchsetzbar sind. Green (2007) argumentiert, dass die Einfiihrung von
regionalen Strompreisen durch ein Nodalpreissystem oder Market Splitting haufig zu Rententrans-
fers zwischen den Regionen fiihrt, die deutlich héher sind als der Nettowohlfahrtsgewinn, der
durch Umstellung auf das neue Marktregime resultieren wiirde. SchlieRlich wird haufig argumen-
tiert, dass ein Nodalpreissystem oder Market Splitting durch die geringere Anzahl der Akteure
innerhalb einer Gebotszone zu einem erhdhten Risiko fiir Marktmachtmissbrauch fiihren kann
(siehe z.B. Borenstein et al., 2000, 2002). All diese Aspekte erschweren aus politbkonomischer
Sicht den Umstieg zu einem System mit regional differenzierten Strompreisen.
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263. Auch aus technischer Sicht ist die Umsetzung eines Nodalpreissystems durch die gleichzei-
tige BerUcksichtigung aller technischer Restriktionen sehr komplex. Besonders herausfordernd ist
eine Implementierung in stark vermaschten Netzen, wie sie in Europa und insbesondere Deutsch-
land vorliegen. Daher kommt das Nodalpreissystem bisher eher in Netzen, die eine Baumstruktur
aufweisen zum Einsatz, wie das z.B. in den USA der Fall ist.

264. AuRerdem ist das Nodalpreissysten eher fiir die Ubertragungsnetzebene konzipiert. Das
Stromsystem der Zukunft braucht allerdings neue marktbasierte Instrumente auf Verteilnetz-
ebene zur Mobilisierung von Flexibilitat, da ein GroRteil der Netzengpasse im Verteilnetz auftritt
(vgl. BNetzA/BKartA, 2023).

6.3. Gebotszonen

265. Ein weiterer Vorschlag, um auf strukturelle Netzengpdasse innerhalb einer Preiszone zu rea-
gieren, zielt darauf ab, die nationalen Einheitspreiszonen in mehrere kleinere Gebotszonen
aufzuteilen (durch sogenanntes Market Splitting). Die Zonenkonfiguration erfolgt dabei idealer-
weise unter Berlicksichtigung der kritischen Netzelemente. Dann wiirden die Netzrestriktionen
zwischen diesen neuen Zonen auch beim Spotmarkthandel beriicksichtigt (siehe Stoft, 1997, und
de Vries et al., 2009). Dies kann entweder vereinfacht durch Bericksichtigung der ATCs (available
transfer capabilities) zwischen den einzelnen Gebotszonen oder genauer mittels Flow-Based Mar-
ket Coupling (FBMC), wie es aktuell in der CWE-Region (Central Western Europe) u.a. fir
Deutschland der Fall ist, erfolgen. Langfristig gesehen kdnnten unterschiedliche zonale Preise An-
reize flir Erzeugungsinvestitionen in Regionen mit Nachfrageliberhang schaffen. Eine solche
Unterteilung der nationalen Einheitspreiszone in mehrere Gebotszonen kommt bisher z.B. in Skan-
dinavien zum Einsatz (Danemark mit zwei, Norwegen mit finf und Schweden mit vier
Gebotszonen). Im Gegensatz dazu wurde das Market Splitting in den meisten anderen européi-
schen Landern bisher jedoch haufig als politisch nicht durchsetzbar angesehen (vgl. Holmberg und
Lazarczyk, 2015, und fiir Deutschland StromNZzV, 2021, § 3a).

266. Im vergangenen Jahr hat die Diskussion um eine Unterteilung der deutschen Einheitspreis-
zone in mehrere Gebotszonen wieder an Fahrt aufgenommen. Zwar spricht sich die
Bundesregierung bisher gegen eine Aufteilung der deutschen Gebotszone entlang der Nord-Siid-
Engpésse aus (,Deutschland zeichnet sich durch eine einheitliche Stromgebotszone aus.”, vgl.
BMWi, 2019). Allerdings liegt die Entscheidung liber eine Aufteilung der Gebotszonen mit der no-
vellierten EU-Strommarktverordnung in letzter Instanz bei der EU-Kommission (vgl. Verordnung
(EU) 2019/943). Zur Starkung des europaischen Binnenmarktes sollen bestehende Leitungskapa-
zitdten zwischen Gebotszonen auf dem Day-Ahead-Markt in hohere MaRe verfliigbar gemacht
werden. Dementsprechend muss Deutschland seine fiir den europdischen Stromhandel zur Ver-
figung stehenden Handelskapazititen bis 2025 auf 70 % der grenziiberschreitenden
Leitungskapazitdten erhéhen. Insbesondere die Umsetzung der MaBnahmen aus dem Aktionsplan
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Gebotszone zur Erreichung dieses verbindlichen Zielpfades kann in den kommenden Jahren weit-
reichende Auswirkungen auf den Netzbetrieb haben und erfordert eine enorme Kraftanstrengung
aller beteiligten Akteure. Bei Nichterreichung droht eine Aufteilung der deutschen Gebotszone.

267. Erwartet wird, dass die Aufteilung der deutschen Gebotszone insbesondere helfen kénnte,
den Kraftwerksdispatch fiir fossile Kraftwerke und die Import-Export-Steuerung der Inter-
konnektoren zu den europdischen Nachbarlandern zu verbessern. Dies ist insbesondere bei
Starkwindsituationen hilfreich. Denn bisher treten bei Starkwind regelmaRig Situationen auf, in
denen in Norddeutschland der Marktpreis ,,zu hoch” und in Stiddeutschland ,,zu niedrig” ist. Trotz
der hohen Windstromproduktion in Norddeutschland wird dann trotzdem aus Skandinavien Strom
importiert, wahrend die Kohlekraftwerke in Norddeutschland weiterhin Strom produzieren. Aus
Siddeutschland wird viel Strom in die slidlichen Nachbarlander exportiert, obwohl die innerdeut-
schen Kapazitdaten begrenzt sind und in Stddeutschland die vorhandenen Gaskraftwerke nicht
produzieren, weil das Preisniveau nicht ausreichend ist. Um die in die stidlichen Nachbarlander
verkauften Exporte bedienen zu kénnen, missen die Netzbetreiber im Anschluss an den Strom-
handel Redispatch nutzen. Dabei werden konventionelle oder erneuerbare Kraftwerkskapazitaten
in Norddeutschland abgeregelt und teurere Marktkraftwerke oder Netzreserve-Kraftwerke in Siid-
deutschland im Rahmen des Redispatches hochgefahren. AulRerdem entstehen dadurch
Ringfliisse von Nord- nach Siddeutschland (Uber Polen und Tschechien im Osten und Uber die
Niederlande, Belgien und Frankreich im Westen), die auch die Netzinfrastruktur in den Nachbar-
landern deutlich auslasten.

268. Die Einflhrung einer Preiszone wiirde in diesen Situationen in Norddeutschland im Durch-
schnitt zu niedrigen Preisen und in Siiddeutschland zu héheren Preisen fihren. Dies wiirde die
Anreize fiir die Produktion von Strom in Stiddeutschland erhéhen und die Exporte aus Stiddeutsch-
land in die stdlichen Nachbarlander reduzieren. Dadurch kénnten die Kosten fiir den Redispatch
und die Netzreservekraftwerke deutlich reduziert werden. AuBerdem wiirde zwischen den deut-
schen Preiszonen eine Interkonnektorenrente anfallen, die zum Ausbau der interzonalen
Leitungen oder zur Reduzierung der Netznutzungsentgelte genutzt werden konnte. Fir die Ver-
braucher ist zu erwarten, dass die Preise in Stiddeutschland leicht ansteigen. Theoretisch ware es
denkbar aus verteilungspolitischen Griinden diese héheren Preise liber die Netznutzungsentgelte
auszugleichen. Fir Haushaltskunden ware ein solcher Ausgleich allerdings nicht unbedingt not-
wendig, weil die Verteilnetzentgelte in Norddeutschland durch den dort hoheren Ausbau der
erneuerbaren Energien deutlich héher sind als in Stiddeutschland. In Schleswig-Holstein betragen
die Verteilnetzentgelte 302 €/Haushalt und Jahr, wahrend sie in Bayern nur 207 €/Haushalt und
Jahr betragen (Agora Energiewende, 2023). Anders sieht es fiir die Industrie aus, die je nach Ener-
gieintensitat reduzierte bis gar keine Netzentgelte zahlen muss, und in deren Stromkosten der
GroRhandelspreis einen deutlich groReren Anteil ausmacht. Hier konnte es durch die Strompreis-
unterschiede zwischen Nord- und Siddeutschland zu Wettbewerbsnachteilen fir die in
Stddeutschland sitzenden Unternehmen kommen, was die politische Akzeptanz in grolRen Teilen
Deutschlands verringert.
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269. Die Aufteilung der deutschen Preiszone kdnnte also insgesamt ein Schritt in die richtige Rich-
tung sein. Dabei sind aber auch eine Reihe von Herausforderungen zu beachten. Wie in Kapitel 6.2
diskutiert, kann ein Market Splitting durch die geringere Zahl der Akteure innerhalb einer Gebots-
zone zu einem erhdhten Risiko flir Marktmachtmissbrauch fiihren. Da die durch Market Splitting
gebildeten Gebotszonen mehrere Netzknoten umfassen, gibt es allerdings mehr Akteure inner-
halb einer Gebotszone als beim Nodalpreissystem, was zu einem geringeren Risiko fir
Marktmachtausibung fiihrt als unter einem Nodalpreissystem. Auch ist solch ein System deutlich
weniger komplex umzusetzen als der Nodalpreismechanismus, da nicht alle physischen Restrikti-
onen in den Market Clearing Algorithmus eingebunden werden missen. Die Komplexitat ist
abhangig von der Anzahl und dem Zuschnitt der Zonen sowie von der Art der Beriicksichtigung der
interzonalen Kapazitaten. Grundsatzlich ist der Mechanismus durch das Market Coupling der ak-
tuellen Gebotszonen auch heute schon umgesetzt.

270. Sowohl die Wahl der Anzahl der Gebotszonen, der regionalen Zusammensetzung als auch
der fiir den Handel verfiighbaren interzonalen Kapazitdten entscheidet dariiber, ob Market Splitting
eine substanzielle Verbesserung im Vergleich zum aktuellen Einheitspreissystem mit sich bringt.
Wissenschaftliche Studien zeigen grundsatzlich, dass Market Splitting zu einer Verlagerung von
Erzeugern in die Ndhe von Lastzentren flihren kann, was die Kosten flir Netzausbau und -bewirt-
schaftung verringert (vgl. z.B. Grimm et al., 2016b, 2021). Bjgrndal und Jgrnsten (2001) bezeichnen
Market Splitting sogar als Second-Best-Lésung. Grimm et al. (2016a) zeigen jedoch, dass die Effizi-
enz von Market Splitting stark von der Konfiguration der Preiszonen abhangt. Im schlimmsten Fall
kann das Market Splitting sogar zu einer Verringerung der Wohlfahrt fiihren, wenn zonale Preise
Investitionen in einer der Zonen anregen, aber intrazonale Netzengpasse die Nutzung der neu in-
stallierten Kapazitdaten verhindern. Um solche negativen Effekte des Market Splitting auf die
Wohlfahrt langfristig zu vermeiden, muss eine optimale Zonenkonfiguration bestimmt werden
(vgl. Grimm et al., 2019b, und Ambrosius et al., 2020). Auch spielt die richtige Wahl der fiir den
Handel zur Verfiigung stehenden Kapazitdten zwischen den Gebotszonen eine entscheidende
Rolle fiir die Wirksamkeit der Gebotszonenunterteilung. Verschiedene wissenschaftliche Studien
zeigen, dass die Auswirkung einer Unterteilung der deutschen Einheitspreiszone auf den Strom-
markt und die Redispatchkosten sehr stark von der Wahl der Gebotszonen (Anzahl und Zuschnitt)
sowie der ATCs abhangt. So kann es passieren, dass eine suboptimale Wahl nur zu einer modera-
ten Verbesserung der Wohlfahrt fiihrt (vgl. z.B. Egerer et al., 2016, oder Grimm et al., 2021).
Dadurch, dass die Wahl dieser Parameter einen so grofSen Einfluss auf das Ergebnis des Instru-
ments hat und dass diese Parameter vergleichsweise einfach durch die Politik angepasst werden
kénnen, bleibt ein regulatorisches Risiko bestehen, welches Investitionen in neue Kapazitaten
hemmen kann.

271. Eine MaBnahme gegen die in der Vergangenheit zum Teil sehr willkirliche und intranspa-
rente Wahl der ATCs ist ein klarer regulatorischer Rahmen, wie das beim inzwischen in weiten
Teilen Zentraleuropas implementierten ,Flow-Based Market Coupling” der Fall ist. Dabei werden
die physikalischen Restriktionen zumindest fir kritische Netzelemente zwischen den Gebotszonen
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starker beim Stromhandel beriicksichtigt und bilden somit einen realistischeren Netzzustand un-
ter den realisierten Handelsmengen ab. Obwohl die tatsachlich verfliigbaren Kapazitaten bei dem
komplexen Ansatz des , Flow-Based Market Couplings” fiir viele Akteure kaum zu berechnen sein
dirften, kénnen bessere Dispatchentscheidungen getroffen werden, was auch die Signale fir In-
vestitionsentscheidungen verbessert (vgl. Felten et al., 2019, und Ovaere et al., 2023).

272. Ein weiterer Aspekt ist die Signalwirkung, welche die Diskussion bzw. die Anklindigung einer
Gebotszonenunterteilung (“regulatory threat”) auf die Marktakteure besitzt. So zeigen Ambrosius
et al. (2020) z. B., dass bereits die Moglichkeit eines Regimewechsels Investitionsentscheidung
auslosen dirfte. So ergaben sich Wohlfahrtsgewinne, wenn die Akteure die Moglichkeit einer
kiinftigen Gebotszonenkonfiguration mit besseren regionalen Preissignalen in ihre Entscheidung
einbezogen haben, selbst wenn die Anderung am Ende nicht tatsichlich realisiert wurde. Diese
Wohlfahrtsgewinne resultierten insbesondere als Folge systemdienlicherer Investitionsentschei-
dungen. Aufgrund dieser Antizipationseffekte ist zu erwarten, dass die messbaren Effekte einer
tatsdchlichen Anderung der Gebotszonenkonfiguration scheinbar gering ausfallen. Systemdienli-
che Dispatchsentscheidungen kénnen allerdings nur getroffen werden, wenn das
diskutierte/angekiindigte Marktdesign dann auch wirklich eingeftihrt wird. Die damit verbunde-
nen Wohlfahrtseffekte realisieren sich also erst bei einer tatsachlichen Implementierung.

273. Derzeit sind die Gebotszonen in Europa meist durch nationale Grenzen definiert. Das beste-
hende europdische Stromzielmodell erfordert jedoch die Definition von Gebotszonen auf der
Grundlage von Netzengpassen. Aus diesem Grund sollen alternative Gebotszonenkonfiguratio-
nen, die auf diesem Prinzip basieren, untersucht werden. Daher hat die europaische Agentur fir
die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehérden (ACER) im August 2022 eine Entscheidung
Uber alternative Konfigurationen von Stromgebotszonen getroffen. Darin enthalten sind auch vier
alternative Konfigurationen fir die deutsche Einheitspreiszone (vgl. ACER, 2022). Bis Sommer
2023 haben die Ubertragungsnetzbetreiber der Mitgliedsstaaten nun zwéIf Monate Zeit, die Uber-
prifung der Gebotszonen durchzufiihren und eine Empfehlung abzugeben, ob die bestehenden
Gebotszonen beibehalten oder gedndert werden sollen. Die Mitgliedstaaten werden dann ent-
scheiden, ob sie die Gebotszonen entsprechend dndern wollen oder nicht. In Anbetracht der Zeit,
die erforderlich ist, damit alle Beteiligten im Energiesektor ihre Systeme entsprechend vorbereiten
und anpassen konnen, ist im Falle einer Entscheidung fiir die alternative Gebotszonenkonfigura-
tion mit einer Umsetzung nicht vor 2027 zu rechnen (vgl. Tennet, 2022).

274. Unter Berlcksichtigung der zuvor diskutierten Aspekte ist festzuhalten, dass die Vorteile ei-
ner Aufteilung der deutschen Einheitspreiszone in mehrere Gebotszonen gegeniiber dem
aktuellen Zustand lGberwiegen. Sollten die Auswertungen im Rahmen des Bidding Zone Review
durch die Ubertragungsnetzbetreiber positiv ausfallen oder sich abzeichnen, dass Deutschland
nicht in der Lage ist, seine flr den europaischen Stromhandel zur Verfligung stehenden Handels-
kapazitaten bis 2025 auf 70 % der grenziiberschreitenden Leitungskapazitdaten zu erhdhen, sollte
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die Bundesregierung keine Opposition gegen die Initiativen auf EU-Ebene aufbauen und die Ge-
botszonenaufteilung entsprechend umsetzen. Da die Einfilhrung von Preiszonen das Problem der
fehlenden Lokalisierungssignale nur teilweise 16st, lohnt es sich aus Sicht der Expertenkommission
allerdings nicht auf eigene Initiative Konflikte zwischen den Bundeldandern in Kauf zu nehmen, da
politisches Kapitel fir verschiedene starker wirksame MalRnahmen benétigt wird. So dirften ins-
besondere die Lokalisierungssignale flr systemdienliche Investitions- und
Betriebsentscheidungen fiir neue EE-Anlagen, Speicher, Verbraucher und Backup-Kraftwerke zu
gering ausfallen. Statt einer starren Aufteilung in Gebotszonen kann alternativ auch verstarkt auf
regionale marktorientierte Anreize fir Flexibilitdt gesetzt werden.

6.4. Marktbasierter Redispatch

275. Fir die Bestimmung der Redispatchmengen und Ausgleichszahlungen an die Unternehmen,
deren Anlagen vom Redispatch betroffen sind, kommen generell zwei Arten von Redispatch-Sys-
temen zum Einsatz. Bei einem kostenbasierten Redispatch-System, wie es in Deutschland zum
Einsatz kommt, bilden die variablen Produktionskosten die Grundlage fiir die Redispatch-Zahlun-
gen (siehe Trepper et al.,, 2015, oder Grimm et al.,, 2016a, fiir weitere Details). Da eine
kostenbasiert Redispatchentschadigung ausschlieRlich auf den kurzfristigen Kosten der Redis-
patch-Erzeuger basiert, zielt sie eindeutig auf die Minimierung der Engpassmanagementkosten
der Ubertragungsnetzbetreiber ab. Im Gegensatz dazu werden die im Rahmen des Engpassmana-
gements bendtigen Redispatchmengen beim marktbasierten Redispatch in einem Marktumfeld
beschafft. Im Gegensatz zu einem kostenbasierten Redispatch-Regime, bei dem Unternehmen
keine Gewinne durch Redispatch erzielen kénnen, kénnen die Redispatch-Preise unter marktba-
siertem Redispatch die variablen Produktionskosten der Unternehmen Ubersteigen, sodass sich
zusatzliche Gewinne auf dem nachgelagerten Redispatchmarkt realisieren lassen. Marktbasierter
Redispatch kommt beispielsweise in den skandinavischen Landern, in den Niederlanden und im
Vereinigten Kénigreich zum Einsatz (vgl. Bjgrndal et al., 2003, Dijk und Willems, 2011, und Green,
2007). Auch fiir Deutschland wurde insbesondere mit Blick auf bessere regionale Investitionssig-
nale immer wieder der Umstieg auf ein marktbasiertes Redispatchsystem diskutiert (vgl. Inderst
und Wambach, 2007, Haucap und Pagel, 2013, oder Monopolkommission (2013).

276. ImJahr 2015 kam das Oberlandesgericht Diisseldorf zu dem Schluss, dass in Deutschland die
damals glltigen Regularien zum kostenbasierten Redispatch angepasst werden missen, um u. a.
auch die Opportunitatskosten der von Redispatch betroffenen Unternehmen zu berlicksichtigen
(vgl. Oberlandesgericht Disseldorf, 2015). GemaR einer Anpassung des § 13a EnWG vom 30. Juli
2016 gilt der finanzielle Ausgleich einer durch eine RedispatchmaRnahme betroffenen Anlage als
angemessen, wenn er den Betreiber , wirtschaftlich weder besser noch schlechter stellt, als er
ohne die MaRnahme stiinde” (vgl. ENWG, 2023). Die Redispatch-Vergitung orientiert sich also
nach wie vor an den Kosten, aber es wird nun klargestellt, welche Kosten zusatzlich zu den variab-
len Kosten erstattet werden miissen, z.B. Kosten fiir das Anfahren inaktiver Erzeuger, Kosten fiir
die Verzogerung einer geplanten Revision oder Kosten im Falle eines unglinstigen Eingriffs in die
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Warmeversorgung von KWK-Anlagen. Die neue Gesetzgebung bietet nach wie vor nicht die Mog-
lichkeit, zusatzliche Gewinne zu erzielen, um Investitions- oder fixe Betriebskosten der Anlagen zu
decken. Im Gegensatz dazu wurde die Umstellung auf marktbasierten Redispatch in den Nieder-
landen damit begriindet, dass die entsprechenden langfristigen Investitionsanreize einen
zusatzlichen Markteintritt in Regionen mit Nachfragelberschuss bewirken kdnnten. Dies kdnnte
wiederum das Wettbewerbsniveau und damit die Effizienz des Marktes erhéhen (vgl. Dijk und
Willems, 2011).

277. Im Clean Energy Package der EU ist marktbasierter Redispatch grundsatzlich als verbindli-
ches Prinzip im Engpassmanagement definiert, von dem nur unter bestimmten Bedingungen
abgewichen werden darf.?° Aus diesem Grund gab das BMWHK fiir Deutschland die Untersuchung
der Auswirkungen eines Wechsels des bestehenden kostenbasierten zu einem marktbasierten Re-
dispatch-Regime in Auftrag (siehe Consentec, 2019). Die Untersuchungen haben gezeigt, dass dem
Vorteil, durch den marktbasierten Ansatz zusatzliche Potenziale fiir Redispatch besser ausschop-
fen zu konnen, zwei entscheidende Nachteile gegeniiberstehen: Die Zunahme der
Marktkonzentration und damit die Anfalligkeit fiir die Ausiibung von Marktmacht in lokal starker
fragmentierten Markten und die Gefahr des so genannten Inc-Dec-Gaming. Beim Inc-Dec-Gaming
kann die Moglichkeit der Erzeuger, zusatzliche Gewinne auf dem Redispatch-Markt zu erzielen,
Anreize fir Arbitragegeschafte zwischen dem Day-Ahead-Spotmarkt und dem Redispatch-Markt
ergeben (vgl. auch Holmberg und Lazarczyk, 2015, und Hirth und Schlecht, 2018). Dies ist auch bei
Abwesenheit von Marktmacht der Fall. So wiirden beispielsweise Erzeuger in Regionen, wo posi-
tives Redispatchvolumen erwartet wird, schon am Spotmarkt strategisch hoher bieten, um diese
hohen Preise entweder am Spotmarkt oder eben spater am Redispatchmarkt zu realisieren. Um-
gekehrt wirde in Regionen mit negativem Redispatchvolumen zu Preisen unter den eigenen
variablen Kosten geboten, um dann fir Abschaltungen kompensiert zu werden. Inc-Dec-Gaming
wirde somit die Engpdsse und daher auch die Redispatchzahlungen verstarken.

278. Eine weitere mogliche Ineffizienz von marktbasiertem Redispatch kann sich aus der Regu-
lierung der Ubertragungsnetzbetreiber ergeben. Wie Grimm et al. (2022b) zeigen, kann eine
Regulierung, deren Ziel die Minimierung der Redispatch-Kosten der Netzbetreiber ist,?* im Fall von
marktbasiertem Redispatch zu verzerrten Redispatch-Entscheidungen fiihren. Netzbetreiber
konnten dann einen Anreiz haben, eine ineffiziente Redispatchallokation zu wahlen, wenn diese
die Redispatchkosten minimiert. Unter kostenbasiertem Redispatch minimiert die effiziente Re-
dispatchallokation hingegen immer auch die Redispatchkosten (vgl. Grimm et al., 2016), so dass

20 Vgl. Verordnung (EU) 2018/1999 iiber das Governance-System fiir die Energieunion und fiir den Klimaschutz vom 11. Dezember 2018,
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/PDF/?uri=CELEX:32018R1999.

21 In Deutschland sind die Netzbetreiber zur Minimierung ihrer Netzkosten, einschlieRlich der Redispatch-Kosten, angehlaten, vgl. EnWG
(2023), § 1, und die "freiwilligen Selbstverpflichtung zum Redispatch" der Ubertragungsnetzbetreiber (Ubertragungsnetzbetreiber, 2018).
Zusatzlich findet eine Diskussion statt, inwieweit ein kosteneffizienter Redispatch zusatzlich durch die Anreizregulierungsverordnung (ARegV)
incentiviert werden soll; siehe BDEW (2019).
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diese Ineffizienz unter kostenbasiertem Redispatch nicht auftreten. Sollte es im Rahmen der wei-
teren Entwicklungen auf nationaler und europaischer Ebene dennoch zu einem Regimewechsel
von kosten- auf marktbasierten Redispatch kommen, sollte dieser Wechsel mit einer Anpassung
des Anreizsystems der Netzbetreiber einhergehen.

279. Aus den zuvor diskutierten Griinden hat sich die Bundesregierung bisher gegen einen Re-
gimewechsel entschieden und hat auch im Rahmen des im Oktober 2021 gestarteten Redispatch
2.0 den kostenbasierten Ansatz beibehalten. Viele technische Lésungen, deren Entschadigungs-
zahlungen (insbesondere fir die Opportunititskosten) nicht ohne weiteres (ber den
kostenbasierten Ansatz ermittelt werden kénnen, wie das z.B. fiir Speicher oder Flexibilitatsopti-
onen auf der Nachfragerseite der Fall ist, sind bisher nicht Teil des Redispatch 2.0. Wie in Kapitel
4.1 diskutiert, sollen diese Technologien im Rahmen der Weiterentwicklung zum Redispatch 3.0
in den Redispatchprozess eingebunden werden. Fiir eine angemessenen Berlicksichtigung der Op-
portunitatskosten bei der Bestimmung der Entschadigungszahlungen kann ein marktbasierter
Ansatz eine Losung sein. Auch hier gilt es die Chancen und Risiken durch den neuen Markt sorg-
faltig abzuwagen. Da die meisten Optionen fiir eine Teilnahme am Redispatch 3.0 eine
vergleichsweise geringe Kapazitat besitzen diirften, ist das Marktmachtpotenzial als eher gering
einzuschatzen. Das Inc-Dec-Gaming kann aber auch fiir solche Anlagen eine gewinnbringende
Strategie darstellen.

280. Die zuvor beschriebenen Risiken zum strategischen Verhalten bei marktbasierten Redis-
patch gelten generell fir sequentielle Markte, wenn fir diese unterschiedliche Restriktionen
gelten. Die Uberlegungen sind also auch z.B. fiir nachgelagerter Flexibilitits- oder Dienstleistungs-
markte relevant (vgl. Diskussion in Kapitel 4.4).

6.5. Regional differenzierte G-Komponente

281. Wenn aus den zuvor diskutierten Griinden kein Umstieg auf ein Nodalpreissystem oder ein
System mit mehreren Gebotszonen stattfindet, konnen andere Instrumente implementiert wer-
den, um dennoch unter einem Einheitspreissystem standortbezogene Investitionsanreize fiir neue
Erzeugungskapazitiaten zu schaffen. Eine Option ist die Einflihrung eines regional differenzierten
Netzentgelts fliir Erzeuger, eine so genannte G-Komponente, wie sie z.B. im Vereinigten Konigreich
angewandt wird. Laut Frontier Economics (2008) wurden aufgrund der britischen Netzentgeltre-
gelung neue Standorte fir gas- und kohlebefeuerte Erzeugungsanlagen im Siiden gewahlt, die
ndher an den Lastzentren liegen und die Uberlastung des Netzes mindern. Folgt die Differenzie-
rung der Netzentgelte den tatsdchlichen Netzkosten, so tragen die Erzeuger mit ihrer
Standortentscheidung einen Teil der damit verbundenen Kosten. Dies diirfte die Standortent-
scheidungen neuer Erzeuger verbessern. Im Gegensatz zum Vereinigten Konigreich werden in
Deutschland die Netzentgelte nur von den Verbrauchern (liber eine so genannte Last- oder L-Kom-
ponente) gezahlt, so dass der derzeitige Regulierungsrahmen keine Anreize fiir standortbezogene
Investitionen bietet. Eine Netzentgeltregelung, die nur die Verbraucher betrifft, impliziert, dass es
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keine Moglichkeit gibt, ein Signal an die Erzeuger hinsichtlich ihrer Auswirkungen auf die Netzkos-
ten zu senden (Hirschhausen et al., 2012). Daher empfiehlt es sich, einen durchschnittlichen Anteil
der G/L-Komponente in der EU festzulegen, um eine Wettbewerbsverzerrung zu vermeiden. Die
Einflhrung einer regional differenzierten G-Komponente fiir den deutschen Strommarkt wurde
u.a. von Frontier Economics (2008), Haucap und Pagel (2013), Monopolkommission (2013), und
Monopolkommission (2015) vorgeschlagen.

282. Im Gegensatz zu Systemen mit nodalen oder zonalen Preisen sind in einem System mit ein-
heitlichen Marktpreisen mit einer regional differenzierten G-Komponente alle Verbraucher einer
Preiszone mit dem gleichen Marktpreis konfrontiert, was in der aktuellen politischen Debatte in
den meisten europdischen Landern als wiinschenswert angesehen wird. Wird die regional diffe-
renzierte G-Komponente aulRerdem fiir einen langen Zeitraum festgelegt, wie es in Schweden der
Fall ist, kdnnen Investoren die Auswirkungen ihrer Standortwahl fiir neue Erzeugungskapazitaten
auf ihre Netzentgelte mit hoher finanzieller Sicherheit planen; siehe BNetzA (2007) und Haucap
und Pagel (2013). Dennoch bleibt ein gewisses regulatorisches Risiko, dass eine politisch moti-
vierte Anpassung jederzeit erfolgen kann, da diese vergleichsweise einfach umzusetzen ist. Wenn
die G-Komponente allerdings im Laufe der Zeit angepasst wird, wie es im Vereinigten Konigreich
der Fall ist, kann dies negative Auswirkungen auf die Investitionssicherheit haben. Auch ist die
Wabhl einer effizienten G-Komponente nicht trivial, da sie ex-ante von der Regulierungsbehérde in
Antizipation ihrer Auswirkungen auf Erzeugungsinvestitionen und die daraus resultierende Netz-
belastung festgelegt wird (vgl. Frontier Economics, 2008). Daher birgt jede Berechnungsmethode
fiir die G-Komponente das Risiko, suboptimale Tarife zu etablieren. Inwieweit der Staat Gber die
G-Komponente glaubwiirdige Lokalisierungssignale bereitstellen kann, ist somit fraglich.

283. Generell kann eine G-Komponente entweder auf der Grundlage der von den Erzeugern pro-
duzierten Energie (€/MWh) oder auf der Grundlage ihrer installierten Leistung (€/MW) berechnet
werden. In den meisten Landern, die bereits eine G-Komponente verwenden, hat sich jedoch die
kapazitatsbasierte Variante durchgesetzt; siehe z.B. das Vereinigte Konigreich oder Schweden.
Auch in der Diskussion um die Einfihrung einer G-Komponente im deutschen Strommarkt und in
der einschlégigen Literatur wird die kapazitdtsbasierte Variante bevorzugt (vgl. Perez-Arriaga und
Smeers, 2003, Camacho und Perez-Arriaga, 2007, oder Monopolkommission, 2015). Diese fihrt
zu einer Entlastung der Verbraucher und somit zu einer gerechteren Aufteilung der Netzkosten
auf die Verursacher. Eine energiebasierte G-Komponente beeinflusst die Produktion in allen Peri-
oden, auch in Zeiten ohne Netziberlastung (vgl. Monopolkommission, 2015). Dies kénnte zu
Verzerrungen der Produktionsentscheidungen fiihren, die sich dann ineffizient auf die Investiti-
onsanreize der Erzeuger auswirken konnten. Da z.B. Grundlastkraftwerke in den meisten Perioden
produzieren, sind sie haufig von der G-Komponente betroffen, auch wenn es keine Netzengpasse
gibt. Spitzenlastkraftwerke hingegen produzieren seltener und sind daher weniger von der G-Kom-
ponente betroffen.
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284. Grimm et al. (2019a) zeigen in einer Fallstudie fiir Deutschland, dass die Einfihrung einer
regional differenzierten G-Komponente fiir konventionelle Erzeuger nicht das Potenzial hat, die
Systemeffizienz substanziell zu erhéhen. Selbst eine optimal gewdhlte G-Komponente, die zur An-
siedlung der Erzeugungskapazitdten an den systemoptimalen Standorten fiihren wiirde, kdnnte
nur moderate Effizienzsteigerungen auslosen. Eine falsch spezifizierte G-Komponente kann sogar
kontraproduktiv sein und zu Effizienzverlusten fiihren. Die Ergebnisse resultieren daraus, dass
nicht nur der Standort von Erzeugungskapazitaten von entscheidender Bedeutung fiir die Effizienz
des Systems ist, sondern vor allem ihr Betrieb. Mit einer kapazitatsbasierten G-Komponente fiir
konventionelle Erzeuger entstehen trotz einer geeigneten Ansiedlung von Kapazitaten in Engpass-
gebieten keine zusatzlichen kurzfristigen Produktionsanreize. Dies fiihrt insbesondere bei
Kraftwerken mit hohen variablen Kosten dazu, dass sie zwar gebaut, aber nicht systemdienlich
betrieben werden. Deshalb ist eine solche G-Komponente nicht geeignet, das Problem der fehlen-
den regional differenzierten Preissignale unter einem Einheitspreissystem vollumfanglich zu |6sen.
Allerdings wird die G-Komponente in der Studie nur fir konventionelle Erzeuger analysiert, nicht
aber fiir erneuerbare Anlagen. Da insbesondere Wind- und PV-Anlagen Grenzkosten nahe null ha-
ben, spielen die fehlenden regionalen Preissignale beim Stromhandel nur eine nachgelagerte Rolle
und eine kapazitatsbasierte G-Komponente konnte durch ihren Einfluss auf eine netzdienlichere
Standortwahl einen deutlichen positiven Effekt haben, vgl. auch Diskussion in Kapitel 6.6.

285. Alternativ zur regional differenzierten G-Komponente, die von allen Erzeugern (Neu- wie
Bestandsanlagen) gezahlt werden muss und damit eine weitreichende Anderung der aktuellen
Rahmenbedingungen zur Folge hatte, kann auch Uber die Einfliihrung tiefer Netzanschlussgebiih-
ren flir Neuanlagen nachgedacht werden (vgl. Eicke et al., 2022). Tiefe Netzanschlussgebiihren
sind einmalige Zahlungen fiir den Netzanschluss neuer Erzeugungs- und Verbrauchsanlagen. Ne-
ben den Kosten des direkten Anschlusses zum oOffentlichen Netz reflektieren tiefe
Netzanschlussgebiihren auch die Kosten des Netzausbaus, der durch den neuen Anschluss, aber
nicht in unmittelbarer Ndhe zum Erzeuger oder Verbraucher entsteht. Da die Hoher der tiefen
Netzanschlussgebiihren abhangig von der Standortentscheidung im Stromnetz ist (z. B. mit Bezug
auf Netzebene und Netzauslastung), konnen diese dhnlich wie die kapazitdtsbasierte G-Kompo-
nete zu einer systemdienlichen Investitionsentscheidung fiihren. Allerdings ergeben sich aus
diesem Instrument ebenfalls keine Anreize fiir einen systemdienlichen Betrieb der Neuanlagen.

286. Ahnliche Effekte sind auch fiir andere Instrumente zu erwarten, die analog zur kapazitats-
basierten G-Komponente die Lokalisierungssignale rein Uber die Leistungskomponente
bereitstellen und somit auf die Investitionsentscheidung nicht aber auf den Dispatch einwirken.
Dies gilt neben den hier bereits diskutierten Instrumenten auch fiir rein regulatorische Vorgaben
wie z.B. der Definition bestimmter Regionen, in denen Zubau moglich bzw. alternativ auch ausge-
schlossen ist (vgl. z.B. die Ansatze von Netzausbaugebiet, Stidzone??, oder Go-To-Areas). Wichtig

22 So missen z.B. nach EEG, 2023, § 39k (3) Biomethananlagen, fiir die Gebote fiir eine Férderung im Rahmen des EEG abgegeben werden,
in der Stdregion errichtet werden.
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bei der Wahl des richtigen Instruments ist also die Frage, ob der Fokus auf Investitions- oder Be-
triebsanreizen liegen soll. Braucht es insbesondere systemdienliche Betriebsanreize, sind
Instrumente wie die kapazitatsbasierte G-Komponente nicht geeignet.

6.6. Regional differenzierten Forderung fiir EE-Anlagen

287. Grimm et al. (2022a) und Monopolkommission (2017) zeigen, dass ein EE-Zubau, der die
Netzsituation beriicksichtigt und einen grofRen Teil des Zubaus (auch Wind) verbrauchsnah in Siid-
deutschland realisiert, zu substanziellen Effizienz- und somit Wohlfahrtsgewinnen fiihren kann.
Die Effizienzgewinne resultieren u. a. aus einer deutlichen Reduktion der Kosten fiir Netzausbau
und Engpassmanagement. Allerdings erfordert solch ein regional differenzierter Ausbau eine re-
gional differenzierte Forderung fir EE-Anlagen, die den Anlagenbetreibern an den
unterschiedlichen Standorten die nétigen finanziellen Anreize fiir die Investition geben.

288. Dies kdnnte beispielsweise lber eine regionale Ausschreibung der Kapazitdaten geschehen.
Dabei wiirde im aktuell verwendeten Modell der einseitigen Marktpramienmodell (auch als ein-
seitiger CfD bezeichnet) weiterhin auf den anzulegenden Referenzwert geboten werden. Auch im
Falle einer Forderung neuer EE-Anlagen mittels symmetrischer Marktpramien (CfDs, vgl. Kapitel
5.2.2.2) kdénnte die Bestimmung des anzulegenden Referenzwerts (iber regionale Ausschreibun-
gen erfolgen. Die Stdquote ist in dieser Hinsicht nicht zielfiihrend, da sie ein zu groRes Gebiet
definiert und nicht geeignet ist, verbrauchsnahe Ansiedlungen herbeizufiihren. Eine zielgerichtet
verbrauchsnahe Ansiedlung wiirde allerdings erfordern, Regionen geeigneter GroRe zu definieren,
in denen dann die Wettbewerbsintensitdt in entsprechenden Ausschreibungen zu gering sein
konnte (Bichler et al., 2020). Eine Alternative zu regionalen Auktionen in den einzelnen Bundes-
landern konnte ein kombinatorisches Auktionsformat sein, das einerseits eine systemdienliche
Verteilung der Anlagen gewadhrleistet, aber andererseits als ein bundesweites Auktionsformat den
Wettbewerb zwischen allen Bietern ausnutzen kann.

289. Beim kombinatorischen Auktionsdesign werden in jeder Region entsprechend einer Quote
die auszuschreibenden Kapazitdten festgelegt, aber in einer einzigen landesweiten Auktion ver-
steigert (vgl. Bichler et al., 2020). In der Auktion entsteht Wettbewerb zwischen den Bietern liber
die Grenzen der Bundeslander hinweg, wahrend in jedem Bundesland die (annadhernd) optimalen
Kapazitdten vergeben werden. Dieses Design erlaubt auch Paketgebote, d. h. Bieter kénnen Ge-
bote auf mehrere Projekte an unterschiedlichen Standorten gleichzeitig abgeben.
Kostensenkungspotenziale werden so effektiv ausgeschopft, da Bieter mogliche Synergien ver-
schiedener Anlagenprojekte an unterschiedlichen Standorten in ihren Geboten berlicksichtigen
kénnen. So konnen Skaleneffekte bereits bei der Gebotsabgabe eingepreist werden. Dies reduziert
zum einen die Unsicherheit der Bieter, ob Synergien realisiert werden kénnen und senkt zum an-
deren gleichsam die Zuschlagspreise. Die Zuschlagserteilung erfolgt so, dass die mit Blick auf
Energieerzeugung und Zuschlagswerte effizientesten Kombinationen von Projektportfolios ausge-
wahlt werden, wobei die ausgeschriebene Kapazitdt pro Bundesland eingehalten wird. Die
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resultierende Anlagenverteilung ist effizient und subventionsminimierend. Durch die im Auktions-
verfahren implementierten regionalen Quoten ergeben sich regionale Preisunterschiede.
Kombinatorische Auktionen werden bereits flir Spektrum-Auktionen, Beschaffung in der Industrie
oder der Logistik eingesetzt, um Wettbewerb zu erh6hen aber gleichzeitig zusatzliche Nebenbe-
dingungen, z. B. bezliglich der Allokation, bericksichtigen zu kdnnen.

290. Berechnungen in Bichler et al. (2020) zu diesem Auktionsdesign zeigen, dass eine bessere
regionale Verteilung der Anlagen zu héheren Zuschlagswerten in den Auktionen selbst fiihrt. Dies
ist nicht Gberraschend, da nicht Anlagen an den windhoffigsten Standorten bezuschlagt werden,
sondern an Standorten, die ndher an Nachfragezentren liegen und somit hohere Verglitungssatze
notig sind, um die Anlagen rentabel betreiben zu kénnen. Eine Entlastung entsteht im Gegenzug
durch kurzfristig geringere Redispatchkosten sowie langfristig geringere Netzausbaubedarfe. Mit
zunehmenden Synergieeffekten grolRer Bieter bei Bezuschlagung mehrerer Anlagen gewinnt die
kombinatorische Auktion noch mehr an Attraktivitat. Durch die Moglichkeit von Paketgeboten, in
denen die Synergieeffekte gefahrlos eingepreist werden kénnen, sinken die Zuschlagswerte auf
ein Niveau, das schon fiir geringe Synergieeffekte die Héhe der Zuschlagswerte des aktuell gelten-
den, nationalen Referenzertragsmodell-Designs erreicht. Trotz vergleichbarer Zuschlagswerte
dirfte ein kombinatorisches Auktionsdesign somit aufgrund der resultierenden Einsparungen bei
den Systemkosten in der Summe langfristig zu sehr viel niedrigeren Kosten fiihren als das aktuelle
Verfahren.

291. Kombinatorische Verfahren scheinen zwar auf den ersten Blick komplex. Fiir den einzelnen
Bieter sind sie jedoch oft strategisch einfacher als mehrere simultane oder aufeinanderfolgende
Auktionen, in denen man oft auf Synergieeffekte spekulieren muss, die Gebote aber nicht darauf
konditionieren kann. Eine Umstellung der Verfahren wiirde allerdings die Klarung vieler Detailfra-
gen erfordern und misste gut vorbereitet werden, damit das Verfahren Akzeptanz erfahrt und die
Vorteile auch realisiert werden kénnen.

292. Alternativ zu regionaler und kombinatorischer Ausschreibung kénnte eine Regionalkompo-
nente in Form eines regional differenzierten, erzeugerseitigen Netzentgelts flir konventionelle
und erneuerbare Anlagen genutzt werden (vgl. Diskussion der G-Komponente in Kapitel 6.5). Eine
solche Differenzierung der Betreiberkosten an unterschiedlichen Standorten wére geeignet, eine
regionale und systemdienliche Verteilung der Anlagen zu erreichen, ohne dass Wettbewerbsprob-
leme im Rahmen der Ausschreibungen selbst resultieren.

293. Sollte der Regulierer zukiinftig neben dem Netzausbau auch vermehrt Gber regionale For-
dermechanismen fiir den EE-Ausbau entscheiden, ist eine koordinierte Planung und ein
synchronisierter Ausbau der erneuerbaren Energien mit dem Netzausbau anzustreben, insbeson-
dere mittel- und langfristig. Dies deckt sich auch mit der Forderung nach einem synchronisierten
Ausbau der erneuerbaren Energien mit dem Netzausbau im Aktionsplan Gebotszone (vgl. BMWi,
2020). Dementsprechend kann durch einen Gber Deutschland besser verteilten Ausbau der erneu-
erbaren Energien der Transportbedarf im Ubertragungsnetz reduziert werden. Zur besseren
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Synchronisierung zwischen Ausbau von Offshore-Windkraftanlagen und Netzausbaufortschritten
wird deshalb das 30-GW-Ausbauziel fiir Windenergie auf See bis 2030 daran gekniipft, dass die fiir
die Abnahme, Ubertragung und Verteilung des Stroms erforderlichen Netzkapazitaten rechtzeitig
geschaffen werden kénnen (vgl. WindSeeG, 2022, §1 (2)). Ziel ist demnach ein Gleichlauf der je-
weiligen Planungen, Zulassungen, Errichtungen und Inbetriebnahmen.

6.7. Integration von Lokalisierungssignalen in die Refinanzierungsinstrumente fiir spezifische
Technologien

294. Ein wichtiger Bereich fir die Notwendigkeit verladsslicher Lokalisierungssignale sind einlast-
bare Kraftwerke, die langfristig mit Wasserstoff oder seinen Derivaten betrieben werden kdnnen.
Darunter fallen zum einen Gaskraftwerke (insb. KWK), die in den nachsten Jahren zugebaut wer-
den missen, um den Atom- und Kohleausstieg und den Umstieg zu einem CO,-neutralen und
versorgungssicheren Stromsystem zu erreichen (vgl. Egerer et al., 2022). Voraussetzung fiir deren
Forderung ist, dass diese H2-ready sind, also zu einem spateren Zeitpunkt mit vertretbarem Auf-
wand (hochstens 10 Prozent der Kosten, die eine mogliche Neuerrichtung einer Anlage mit
gleicher Leistung nach dem aktuellen Stand der Technik betragen wiirde) von Gas auf reinen Was-
serstoff umgeristet werden kénnen (siehe z.B. Vorgaben der EU-Taxonomie sowie KWKG, 2022,
§ 6 (1) fur KWK-Anlagen und EEG, 2022, § 39k (2) fir Biomethanlagen). Diese Voraussetzungen
gelten fir alle Neuanlagen mit einer elektrischen Leistung von mindestens 10 MW, die ab Juli 2023
genehmigt werden. Zusatzlich wurden mit dem EEG 2023 Fordermoglichkeiten fiir die Erprobung
und den schnellen Markthochlauf von Wasserstoff und seinen Derivaten in der Stromerzeugung
im Umfang von 8,8 GW geschaffen (sog. ,Wasserstoff-Sprinter-Kraftwerke“ fiir die Verstromung
von Wasserstoff oder Ammoniak sowie lokale , EE-Wasserstoff-Hybridkraftwerk)?. Um das Ziel
des auf 2030 vorgezogenen Kohleausstiegs erreichen zu kbnnen, sind zeitnahe Entscheidungen fir
den Bau neuer Kraftwerkskapazitdten in Sliddeutschland eine wichtige Voraussetzung und auch
erste Ausschreibungen im Rahmen des EEG fiir reine Wasserstoff-Kraftwerke sollen schon 2023
erfolgen.

295. Vor diesem Hintergrund sind die aktuellen Entwicklungen bezliglich des Wasserstoffnetzes
(vgl. Kapitel 3.7) durch die damit einhergehende Unsicherheit und die weitere zeitliche Verzoge-
rung des Netzausbaus kritisch zu sehen. Verglichen mit den zeitlichen Vorlaufen in den Bereichen
Strom- und Gasnetzausbau ist mit einem ersten genehmigten Netzentwicklungsplan fir Wasser-
stoff vermutlich nicht vor 2026 zu rechnen. Solange allerdings nicht klar ist, wo das nationale
Wasserstoffnetz oder zumindest das europdische Backbone-Netz verldauft und bis wann der Bau

23 Mit den fur die Jahre 2023 bis 2026 geplanten Ausschreibungen nach § 28e EEG fiir sogenannte , Wasserstoff-Sprinter“-Kraftwerke wird
die Errichtung von 4,4 GW an Wasserstoff- und Ammoniakkraftwerken gefordert. Zusatzlich wird mit den fiir die Jahre 2023 bis 2028 geplan-
ten Ausschreibungen nach § 28d EEG fir lokale ,EE-Wasserstoff-Hybridkraftwerke” die Errichtung von weiteren 4,4 GW
Wasserstoffkraftwerken als Teil wasserstoffbasierter Stromspeicher geférdert. Eine kritische Diskussion solcher selektiven Kapazitatsaus-
schreibungen findet sich in Kapitel 5.3.
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abgeschlossen sein wird, besteht ein erhebliches Investitionsrisiko fiir neue, dringend fiir die Ener-
giewende bendtigte Kraftwerkskapazitaten. Investitionen kdnnten so in den nachsten Jahren
zunachst an Standorten erfolgen, fir die eine zeitnahe Anbindung an das nationale und internati-
onale Wasserstoffnetz wahrscheinlich ist, also insbesondere in Norddeutschland (in Kiistennéhe),
solange das nicht durch entsprechende Regulierungen verhindert wird. So wird z.B. der Bau von
wasserstofffahigen Biomethananlagen nur in der Siidzone durch das EEG gefordert (siehe EEG,
2022, § 39k (3)).

296. Hier ist ein umfangreiches Monitoring der Investitionsentscheidungen und der ersten Aus-
schreibungsergebnisse zentral, um schnell reagieren und die Finanzierungsinstrumente anpassen
zu kénnen. Eine Option ist die Ubernahme eines Teils der Investitionsrisiken durch den Staat, z.B.
durch Entschadigungszahlungen bei verzogertem bzw. nicht erfolgtem (Netz-)Anschluss an die
Wasserstoffinfrastruktur (vgl. die Offshore-Netzumlage, die Einnahmeausfalle durch Netzunter-
brechungen ab 10 Tagen oder einen verspateten Anschluss an das Stromnetz fir Offshore-
Windpark-Betreiber ausgleicht).
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7. Stromkosten

Das Wichtigste in Kiirze

Auch wenn die Strompreise seit dem Spitzenniveau im Sommer 2022 wieder gesunken sind, liegen sie derzeit
(Anfang 2023) immer noch liber dem langjahrigen Mittel. Die Faktoren mit dem gréRten Einfluss auf den Strom-
preis in Deutschland sind die Preise fiir Erdgas, Steinkohle und CO2-Zertifikate des EU ETS. Die Terminkontrakte
deuten auf einen weiteren Anstieg der Preise fiir CO2-Zertifikate hin, wahrend die Preise fir fossile Brennstoffe
in den kommenden Jahren wahrscheinlich wieder sinken werden, wenn auch bei Erdgas nicht auf die niedrigen
Niveaus der letzten Jahre. In der Wechselwirkung zwischen Erdgas und CO2-Preisen kann auch fiir Strom ein
Rickgang der GrofRhandelspreise erwartet werden, jedoch mit deutlich abgeschwachter Dynamik. Dieses Kapitel
stellt Optionen dar, wie im Kontext des Marktdesigns Stromkostenentlastungen erzielt werden kénnten.

Die Senkung der Strompreise im GroRhandelsmarkt durch regulatorische Eingriffe in die Marktpreisbildung auf
Basis kurzfristiger Grenzkosten oder die Einfiihrung von Preiscaps sollte wegen der damit verbundenen Effizienz-
verluste im Gesamtsystem von Angebot und Nachfrage, der damit einhergehenden Gefahren von Verwerfungen
bzw. der dann folgenden Eingriffsnotwendigkeiten, dringend vermieden werden.

Die Strompreise von Endverbraucher:innen bestehen besonders bei den Haushalten und den Kleinverbrauchern
zu einem GroRteil aus Netzentgelten sowie Umlagen und Steuern. Eine denkbare Entlastungsoption fiir alle Letzt-
verbraucher:innen konnte eine (teilweise) Umfinanzierung dieser Kostenbestandteile sein. Die Umfinanzierung
der EEG-Umlage und die entsprechende Andersfinanzierung war ein erster wichtiger Schritt zur nachhaltigen
Minderung des Strompreises. Parallele Anstrengungen fir alle weiteren Umlagen sind empfehlenswert, haben
aber ein nur vergleichsweise geringes Strompreissenkungspotenzial. Ebenfalls empfehlenswert und mit einem
groBeren Entlastungspotenzial verbunden ist das Absenken der Stromsteuer auf das europarechtlich zuldssige
(und zukiinftig wahrscheinlich nochmals sinkende) Mindestniveau. Die klimapolitische Lenkungswirkung sollte
durch eine konsistente CO2-Bepreisung erfolgen.

Fiir Endverbraucher:innen in der Industrie steht neben der angestrebten Kostenentlastung auch die mittel- bis
langfristige Klimaneutralitit im Zentrum der Uberlegungen. Beides zahlt zu den Treibern fiir die Entwicklung von
PPAs. Um der zunehmenden Nachfrage von Industriekunden nach Strom aus Erneuerbaren Energien sowie der
marktlichen Absicherung am Strommarkt begegnen zu kdnnen, sind Verbesserungen bei den Rahmenbedingun-
gen fiir PPAs anzustreben. Fiir intermediate PPAs, die von Privatpersonen oder KMUs geschlossen werden
kdnnten, um Zugang zu guinstigem Strom aus Erneuerbaren Energien zu erhalten, gelten die gleichen Abwagun-
gen. Nicht zuletzt sind auch die massiven Stromkostenentlastungen im Rahmen der Strompreiskompensation fir
stromintensive Unternehmen zu berticksichtigen.

Ein einheitlicher, staatlich bzw. auf européischer Ebene festgelegter Industriestrompreis bzw. ein regulierter Zu-
griff auf besonders preiswerte (regenerative) Stromerzeugungsoptionen fiir privilegierte Industriebereiche wird
kritisch eingeordnet. Eine solche Preisfestsetzung eroffnet Spielraume fiir erhebliche Mitnahmeeffekte, eine
deutliche Abschwachung von Anreizen etwa fiir alternative Kostenentlastungsmodelle z.B. im Bereich der PPAs
und moglicherweise deutliche Verzégerungen der Transformation zur Klimaneutralitat.

Fir Haushalts- und Gewerbekunden kdnnten neue Formen langfristiger Abnahmevertrage Sicherheit bieten so-
wie Investitionen in Erzeugungskapazitaten rentabel und Stromkosten langfristiger planbar machen, auch wenn
sie teilweise die Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung in diesem Verbrauchsbereich reduzieren konnen. Einzel-
handelsvertrage sind fiir sich oder in aggregierter Form, wie bei intermediate PPAs, eine mogliche Option zur
Reduzierung von Unsicherheiten und fiir die Realisierung niedrigerer Strompreise. Dabei ist der Verbraucher:in-
nenschutz und die Information der Verbraucher:innen von zentraler Bedeutung. Fehlende Markttransparenz und
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»Schlechte” Entscheidungen der Verbraucher:innen vermindern die Wahrscheinlichkeit gesicherter, niedrigerer
Preise. Das Fortschreiten der Digitalisierung der Energiewende, zum Beispiel durch einen Smart-Meter-Rollout,
kann kiinftig eine erleichterte Moglichkeit zur Optimierung des Stromverbrauchs bieten. Auch Mieterstrommo-
delle sind eine Option der langfristigen Vertragsbindung, die fiir Immobilienbesitzer:innen und Mieter:innen
gleichermalien attraktiv sein kann und die dadurch gleichzeitig den PV-Ausbau fordert.

Wahrend die garantierte Einspeisevergitung marktwirtschaftliche Anreize reduziert und das Mengenrisiko ver-
schiebt, bietet die Direktvermarktung des Stroms an der Borse ein erhohtes Gewinnpotential und mehr
Marktanreize. Steigt der Anteil der dezentralen Stromproduktion weiter an, wird eine Beteiligung der Produzen-
ten an den Netzkosten sinnvoller. Da diese bislang vollstandig von den Verbraucher:innen getragen werden,
wirde auch diese Option eine Kostenreduktion bedeuten.

7.1. Ausgangsposition und regulativer Rahmen

297. Nach der bisherigen Betrachtung der Angebotsseite soll im Folgenden die Nachfrageseite
im Fokus stehen. Fiir alle Endkundenbereiche sind bei der Gestaltung des Strommarktdesigns in
besonderem Malie die Preisstabilitdt und langfristig berechenbare Rahmenbedingungen einer-
seits und andererseits die Aufrechterhaltung und Forderung der Wettbewerbsfahigkeit fir die
Industrie und gewerbliche Verbraucher relevant. Dariliber hinaus riickt angesichts der stark riick-
ldufigen Kostenentwicklungen im Bereich der regenerativen Stromerzeugung die Frage in den
Vordergrund, wie Verbraucher im Bereich der Industrie und des Gewerbes sowie Privatkund:innen
liber Direktlieferungen von glinstigem Strom aus erneuerbaren Energien profitieren kdnnen.
Uberdie Preisentwicklungen im GroRBhandelsmarkt hinaus miissen mit Blick auf die Kosten in den
Endverbrauchsbereichen auch die Bestandteile der Endkundenpreise jenseits des GroRhandels-
preises in den Blick genommen werden.

298. Abbildung 10 zeigt die Entwicklung der GrolRhandelspreise fir Strom in Deutschland und die
wichtigsten Einflussfaktoren auf den Strom-Grofhandelspreis, d.h. die Preise fiir Erdgas, Stein-
kohle und fir die Emissionsberechtigungen des EU ETS (CO,-Zertifikate).

299. Auf der GroBhandelsebene lagen die Preise fiir Grundlaststromlieferungen (Base) in den
letzten zehn Jahren bei etwa 40 EUR/MWh und blieben bis Anfang 2021 auf diesem Niveau. Nach
einem massiven Anstieg, bedingt vor allem durch die Entwicklungen im Gas-, aber auch im CO2-
Markt, erreichten die GroBhandelspreise im Sommer 2022 Werte von liber 500 Euro/MWh. Zum
Ende des Jahres 2022 hatten sich die Preise fiir Lieferungen im Kalenderjahr 2023 auf 300
Euro/MWh reduziert. Die aktuellen Terminkontrakte lassen erwarten, dass die GroBhandelspreise
flir Erdgas, Kohle und Strom in den kommenden Jahren wahrscheinlich sinken werden. Gleichwohl
bleibt die Wahrscheinlichkeit hoch, dass sich die in der Dekade vor der Krise beobachtbaren Brenn-
stoff- und Strompreise nicht wieder einstellen werden. Mit Blick auf die sich im Jahresmittel
ergebenden Strompreise gilt dies insbesondere bezliglich der fir die Preisformation mitentschei-
denden Preise fiir die Emissionsberechtigungen des EU ETS (CO2-Zertifkate).
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Abbildung 10: Historische Entwicklung und Futures fiir Erdgas, Steinkohle, Strom und CO2-Zertifikatspreise in
Zentral-Westeuropa
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Quellen: European Energy Exchange (EEX), Intercontinental Exchange (ICE), Berechnungen des Oko-Instituts

300. Der Preis fiir CO2-Zertifikate blieb bis Ende 2020 unter dem Niveau von 30 Euro pro Tonne
CO2-Aquivalenten (EUR/t CO,eq). Seitdem ist er, bei allerdings erheblichen Schwankungen, auf ein
Niveau von Uber 90 EUR/t CO2eq gestiegen. Die Terminkontrakte deuten auf einen weiteren mo-
deraten Anstieg auf ein Niveau von etwa 100 EUR/ CO2eq im Jahr 2025 und 130 EUR/t CO2eq im
Jahr 2030 hin.

301. Fur die Strompreise auf der Endverbrauchsseite ist neben den GroBhandelspreisen noch
eine Reihe weiterer Komponenten relevant (Abbildung 11 und Abbildung 12). Die in Abbildung 11
gezeigte Zeitreihe der Haushaltsstrompreise und ihrer Bestandteile zeigt, dass sich sowohl die Ni-
veaus als auch die Strukturen der Endverbrauchspreise in diesem Bereich im Zeitverlauf deutlich
geandert haben. Vor allem im Jahr 2023 hat sich die Struktur der Haushaltsstrompreise deutlich
verandert. Wahrend die GroRRhandelspreise deutlich gestiegen sind, wirkt die Abschaffung der
EEG-Umlage zum 01.07.2022 preisdampfend. Im Vergleich zum Vorjahr sind die Netznutzungsent-
gelte fir die Ubertragungsnetze im Jahr 2023 konstant geblieben. Hintergrund ist ein staatlicher
Zuschuss in einem Umfang von 12,84 Mrd. €, um z.B. die vor allem als Folge der deutlich gestiege-
nen Brennstoffkosten massiv gestiegenen Redispatchkosten zu kompensieren (§ 24b EnWG).
Nicht beriicksichtigt sind in der Darstellung die Effekte der Strompreisbremse, Giber die zeitweise
der Preis flr 80% des bisherigen Stromverbrauchs auf 40 Cent/kWh gesenkt wird, sofern bisher
weniger als 30.000 kWh im Jahr verbraucht wurden (§5 Abs. 2 StromPBG).
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Abbildung 11: Entwicklung der Haushaltsstrompreise (ohne Strompreisbremse)
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Quellen: Bundesverband der deutschen Energie- und Wasserwirtschaft, European Energy Exchange (EEX), Be-
rechnungen des Oko-Instituts.

Abbildung 12: Entwicklung Industriestrompreise
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Quellen: Monitoringberichte BNetzA, eigene Berechnungen.

102



Stellungnahme

302. Fehler! Verweisquelle konnte nicht gefunden werden. zeigt die Zusammensetzung der
Endverbrauchspreise im Bereich der Industrie. In den Jahren von 2013 bis 2021 ergaben sich kaum
Veranderungen bei den Niveaus und den Strukturen der Strompreise, wobei jedoch darauf hinzu-
weisen ist, dass die EEG-Umlage nur von Teilen der Industrie zu tragen war und das Verarbeitende
Gewerbe effektiv sehr weitgehend von der Stromsteuer befreit ist. Fir das Jahr 2022 ist trotz des
Wegfalls der EEG-Umlage zur Mitte des Jahres ein deutlicher Anstieg zu beobachten, der sich vor
allem aus den massiv gestiegen Beschaffungskosten ergibt, die zusammen mit den Preiskompo-
nenten fur Vertrieb und Margen in der Position Restbetrag zusammengefasst sind (vgl. auch
Tabelle 4).

Tabelle 4: Intervalle fiir die Preiskomponenten von Industriestrom im Jahr 2022

Industriestrompreisstreuung zwischen 10 und 90 Prozent der groBensortierten Lieferangaben
in ct/kWh

Nettonetzentgelt 1,60 4,05
Messung, Messtellenbetrieb 0,00 0,02
Konzessionsabgabe 0,05 0,11

EEG-Umlage (massive Reduktionen bzw. | 3,72*
Befreiungen fir relevante Teil der Indust-
rie)

Weitere Umlagen** 0,87*

Stromsteuer (Industrie weitgehend be- | 2,05*
freit)

Von Lieferanten beeinflussbar (Beschaf- | 4,53 25,69
fung, Vertrieb...)

* nur arithmetischer Mittelwert vorhanden

** KWKG, Umlage nach StromNEV, AbLaV, Offshore Netzumlage

Anmerkung: Fiir Umlagen und die Stromsteuer sind nur arithmetische Mittelwerte vorhanden.
Quelle: Monitoringberichte BNetzA, eigene Berechnungen.

303. Die neben den GroRhandelspreisen relevanten Komponenten des Strompreises fir End-
kund:innen sind Steuern, Umlagen, weitere Abgaben sowie die Netzentgelte. Der Anteil dieser
zusatzlichen Preisbestandteile am Strompreis fallt fiir Industrieunternehmen in der Regel (deut-
lich) geringer aus als fir die privaten Haushalte oder andere Kleinverbraucher. Gleichzeitig
reprasentierten die Kosten fiir die Beschaffung in den Jahren vor 2022 nur einen geringen Anteil
an den Endkundenpreisen.

103



Expertenkommission zum Monitoring-Prozess , Energie der Zukunft”

304. Den neben der EEG-Umlage historisch wichtigsten Kostenblock bilden die staatlich regulier-
ten Netzentgelte (vgl. Kapitel 4.5). Diese werden einerseits auf Kostenbasis ermittelt, unterliegen
aber gleichzeitig der Anreizregulierung, tGber die dynamische Anreize zur Senkung der Netzkosten
geschaffen werden. Die Netzentgelte auf der Ubertragungsnetzebene werden bundesweit ein-
heitlich und auf der Verteilnetzebene. netzspezifisch festgelegt. Letztere weisen bundesweit eine
erhebliche Bandbreite auf (Anlage 3 und 4 StromNEV und ARegV). Reduzierte Netznutzungsent-
gelte werden in unterschiedlichen Fallen gewahrt: Zum einen fiir atypische Netznutzer:innen, bei
denen die Jahreshdchstlast in lastschwachen Zeiten auftritt. Zum anderen fiir Endverbaucher:in-
nen, die das Netz besonders intensiv, das heit mit mindestens 7.000 Benutzungsstunden und 10
Gigawattstunden, nutzen. Beide Gruppen kdnnen gemaR § 19 Abs. 2 StromNEV ein individuelles
Netzentgelt vereinbaren. Dariiber hinaus haben auch Endverbraucher:innen, die ausschliel3lich
Strom zur Speicherung aus dem Netz entnehmen und zuriickgewonnenen Strom wieder einspei-
sen, Anrecht auf das Angebot eines individuellen Netzentgelts (§ 19 Abs. 4 StromNEV).

305. Der Staat erhebt die Umsatzsteuer von 19% auf alle anderen Kostenbestandteile der End-
verbrauchspreise, die fir private Endverbraucher:innen voll, fir gewerbliche und industrielle
Verbraucher durch die Moéglichkeit zum Vorsteuerabzug jedoch nicht kostenwirksam wird.

306. Daneben ist die Stromsteuer zu entrichten, die vom Versorger an die Verbraucher:innen
weitergegeben wird. Sie fallt sowohl fiir private und gewerbliche als auch industrielle Endverbrau-
cher:innen an. Das Stromsteuergesetz sieht nicht ausschlieRlich, aber vor allem fiir den
industriellen Endverbrauch verschiedene Méglichkeiten zur teilweise sehr weitgehenden Entlas-
tung von der Stromteuer vor, die in Form von Steuerbefreiung, SteuerermaRigung oder einer
nachtraglichen Steuerentlastung gewdhrt werden kénnen (§§19, 19a-e und 10 StromStG). Der
Stromsteuersatz in Deutschland liegt aktuell bei 20,50 €/MWh (§ 3 StromStG), wahrend der euro-
paische Mindeststeuersatz im Vergleich dazu bei 1,00 €/ MWh fir nichtbetriebliche und 0,50
€/MWh flr betriebliche Verwendung liegt (Richtlinie 2003/96/EG). Im Zuge der geplanten Revi-
sion der EU-Energiesteuerrichtlinien soll der Mindeststeuersatz auf einheitlich 0,54 €/MWh
reduziert werden, wobei dieser ab 2024 jeweils auf Basis des unionsweit harmonisierten Verbrau-
cherpreisindex (ohne Energie und unverarbeitete Nahrungsmittel) angepasst werden soll
(COM/2021/563).

307. Umlagen werden in der Regel als Kostenausgleichverfahren zur Refinanzierung von Forder-
mechanismen oder Systemdienstleistungen eingesetzt. Sie kdnnen ein probates Mittel zur
Forderung einer Technologie oder zur Kostenumverteilung sein. Gleichzeitig wird durch die Umla-
gen in ihrer bisherigen Erhebungsform das Preissignal des GrolRhandelsmarktes durch die
zusatzlichen Kostenfaktoren stark gedampft.

308. Die wichtigste dieser Umlagen ist die EEG-Umlage, die im Juli 2022 abgeschafft bzw. durch
die Finanzierung Uber den Staatshaushalt umfinanziert wurde. Die vielfach, auch von der Exper-
tenkommission (EWK 2021, Randnummer 89), geforderte Umfinanzierung der EEG-Umlage bildet
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eine wichtige MaRnahme im Bereich des Marktdesigns mit Blick auf das Vorantreiben der Sekto-
rintegration und die Kostenentlastung fir Verbraucher:innen.

309. Weiterhin Bestandteil des Strompreises fiir Endverbraucher:innen ist die Offshore-Netzum-
lage (§ 17f Abs. 5 EnNWG). Seit dem 01. Januar 2019 besteht sie aus zwei Komponenten: Die eine
sind mogliche Entschadigungszahlungen an Betreiber:innen von Offshore-Windparks fir verspa-
teten Netzanschluss ans Festland oder lang andauernde Netzunterbrechungen. Die andere sind
Kosten fiir Errichtung und Betrieb der Offshore-Anbindungsleitungen. Letztgenannte sind seitdem
nicht mehr in den Netzentgelten enthalten.

310. Bestimmte Endverbraucher:innen haben die Méglichkeit, vom ortlichen Netzbetreiber nied-
rigere individuelle Netzentgelte zu erhalten (§ 19 StromNEV). Dadurch entgangene Erlése missen
die Ubertragungsnetzbetreiber den értlichen Netzbetreibern erstatten. Die Zahlungen werden un-
ter den Netzbetreibern ausgeglichen und auf alle Endverbraucher umgelegt. Zur Finanzierung
dieses Ausgleichs wird die § 19 StromNEV-Umlage erhoben.

311. Zudem besteht die KWKG-Umlage, mit der insbesondere die Kosten fiir die Forderung des
Neubaus von Kraft-Warme-Kopplungsanlagen und von Warmenetzen umgelegt werden.

312. Der kleinste Anteil am Strompreis entfiel auf die bis Ende 2022 erhobene Umlage fiir ab-
schaltbare Leistungen (§ 18 AbLaV), die aus Vergiitungszahlungen der Ubertragungsnetzbetreiber
an Anbieter von Abschaltleistungen entstand.

313. Neben den Umlagen steht die Konzessionsabgabe. Die Abgabe wird von den Netzbetreibern
als Gegenleistung an die Gemeinden zur Nutzung offentlicher Stralen und Wege zur Verlegung
von Strom- und Gasleistungen gezahlt. Die Hohe ist abhadngig von Energieliefervertrag und Ge-
meinde.

314. Fiur Unternehmen bestimmter Sektoren kénnen Teile der durch die Einpreisung der vv-Kos-
ten in den GroBhandelsmarkten fiir Strom entstehenden indirekten CO,-Kosten durch die
Strompreiskompensation ausgeglichen werden. Mit diesem Instrument soll die internationale
Wettbewerbsfihigkeit gegenliber Wettbewerbern mit Standorten auRerhalb des raumlichen An-
wendungsbereichs der EU-Emissionshandelsrichtlinie erhalten und damit Carbon Leakage
verhindert werden. Grundlage fiir diese Strompreiskompensation bildet die EU-Emissionshandels-
richtinie (2020/C 317/04) und eine entsprechende Beihilfeleitlinie (Amtsblatt C 528/2021) der
Europdischen Union, die den Rahmen fiir die den Mitgliedstaaten freigestellte Umsetzung bildet.
Deutschland macht von dieser Moglichkeit in vollem Umfang Gebrauch (Richtlinie flir Beihilfen fiir
indirekte CO,-Kosten). Fiir den Zeitraum ab 2021 ab 2021 liegt die Strompreiskompensation bei
einem Satz von 54% des aktuellen CO,-Zertifikatspreises. Bei einem CO,-Zertifikatspreis von 90 €/t
werden fur den auf der Basis von Effizienzbenchmarks ermittelten Basisstromverbrauch 48,60
€/MWh erstattet. Dieser Wert liegt deutlich Gber dem CO»-Einpreisungssatz von im Strommarkt
preissetzenden Gaskraftwerken.
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7.2. Ausgangsposition Power Purchase Agreements

315. Direktliefervertrdge mit regenerativen Stromproduzenten (PPA) kénnen angesichts der in-
zwischen erreichten Kostensituation fiir die Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien eine
attraktive Option zur Gewahrleistung kostenglinstiger und langerfristig berechenbarer Strombe-
zugskonditionen sein. Die Bandbreite der PPA-Modelle ist groR, sie reicht einerseits von relativ
kurzfristig laufenden Vertragen (unter 5 Jahre) bis zu sehr langlaufenden Modellen (15 Jahre). An-
dererseits werden sowohl PPA zu Festpreiskonditionen als auch (sehr unterschiedlich) indizierten
Preisen abgeschlossen. Neben Kostenaspekten bilden auch Image-, Marketing- und Corporate
Responsibility-Griinde (EWK, 2021) einen Treiber fir das verbraucherseitige Interesse an PPA.

316. Die Rolle von PPAs im Strommarkt Deutschlands war im internationalen Kontext lange ver-
gleichsweise gering (Oko-Institut, 2020). Das ist insbesondere auf zwei Griinde zuriickzufiihren.
Einerseits bendtigten Anlagen mit Finanzierung Uber die sehr breit angelegte EEG-Forderung in
Deutschland bis 2021 keine zuséatzliche Absicherung Giber PPAs. Andererseits ist eine Vermarktung
des in EEG-geforderten Anlagen erzeugten Stroms an Dritte nicht zulassig (EWK, 2019).

317. PPAs riicken in Deutschland aber zunehmend in den Vordergrund. Zunachst wurde fiir eine
deutlich zunehmende Zahl von Anlagen das Ende des lberwiegend 20-jahrigen EEG-FOrderzeit-
raums erreicht und damit entstanden erhebliche Anreize fiir den Abschluss von Liefervertragen
jenseits der Kurzzeitvermarktung. Auch stieg im Zeitverlauf das Zuschlags- und Preisrisiko bei der
Teilnahme an EEG-Ausschreibungen vor allem fiir Strom aus Windanlagen.

7.3. Optionen fiir den Beschaffungspreis aus Endkundensicht

318. Im Zuge der Energiekrise und der resultierenden hohen Strompreise ist der Handlungsbe-
darf in Bezug auf die Senkung des Beschaffungspreises fir Endkund:innen deutlich gestiegen.
Sowohl auf der nationalen Ebene als auch auf EU-Ebene gibt es verschiedene Optionen, um die-
sem Bedarf zu begegnen.

319. Eine Option kdnnen Eingriffe auf dem GroRBhandelsmarkt sein, wie z.B. das iberische Modell
(vgl. Kapitel 4.2). Die in Spanien und Portugal eingefiihrte Subvention fiir konventionelle Brenn-
stoffe, deren Refinanzierung durch eine Stromsteuer vorgenommen wird, soll den Einfluss des
Gaspreises auf den Strompreis dampfen. Dies ging mit einer weitestgehenden Abkopplung des
iberischen Gas-GroRRhandelsmarkt Mibgas vom europdischen Referenzmarkt TTF in den Nieder-
landen einher. Eine Adaption fiir den deutschen oder europdischen Markt empfiehlt sich nicht.
Die Anbindung des iberischen Grofhandelsmarkts an die CWE-Region war auch schon vor Einfiih-
rung der Subvention vergleichsweise gering, was die Umsetzung erst moglich machte. Zudem liegt
mit diesem Modell oder vergleichbaren Uberlegungen ein enormer Eingriff in den Marktmecha-
nismus vor.

320. Auch die Vereinheitlichung von Verteilnetzentgelten und deren Ubernahme durch den
Staatshaushalt sind Optionen zur Anpassung der Verteilungswirkung bzw. zur Entlastung. Bislang
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werden Verteilnetzentgelte nicht gemall dem Verursacherprinzip erhoben. Sie sind, nach Umlage
durch die regionalen Netzbetreiber, von den Endverbraucher:innen im privaten und industriellen
Sektor in dem Gebiet zu tragen, wo sie anfallen. Damit treten sie nicht notwendigerweise dort auf,
wo die Leistung bendtigt und abgerufen wird.

321. Hinsichtlich der zukiinftigen Entwicklung von Steuern und Abgaben sind Anpassungen zu
empfehlen, die zu einer anreizkompatiblen Ausgestaltung des regulatorischen Rahmens fihren.
Die Abschaffung der EEG-Umlage ist ein Schritt in die richtige Richtung, weitere Anpassungen er-
scheinen jedoch sinnvoll. Das Gesamtbild der Strompreisbestandteile sollte dabei konsequent auf
das Erreichen der Klimaziele hin ausgerichtet werden. Zur verstarkten Sektorkopplung und Elekt-
rifizierung hat die Expertenkommission bereits in der Vergangenheit die Abschaffung aller Steuern
und Umlagen auf Elektrizitdt vorgeschlagen (EWK, 2021). Dies bedeutet insbesondere, dass auch
die KWKG-Umlage abgeschafft bzw. anders finanziert und die Stromsteuer auf den gemaf der EU-
Energiesteuerrichtlinie moglichen Mindestbetrag abgesenkt werden kénnte. Die verbrauchsbezo-
gene Lenkungswirkung sollte (iber eine konsistente CO,-Bepreisung erfolgen. Dieses Instrument
kann in der kurzen und mittleren Frist auch Teile des durch die Abschaffung entstehenden Einnah-
meausfalls kompensieren (EWK, 2021).

322. Der bisherige Regulierungsrahmen mit Fokus auf kurzfristige Markte sollte durch Instru-
mente ergdnzt werden, die Anreize fir die Nutzung langfristiger Vertrage bieten. In der Folge
kénnen die Stromkosten insgesamt niedriger und unabhangiger von den Preisschwankungen auf
den kurzfristigen Markten und damit liber langere Zeitraume stabiler werden.

7.4. Eingriffe in den GroBhandelsmarkt

323. Vor allem im européischen Kontext wird mit Blick auf Strompreissenkungen bzw. Stromkos-
tenentlastungen eine Reihe von Eingriffen in die Preisbildung an den GroRhandelsmarkten
diskutiert. Dazu gehoren neben der Verdnderung der Preisbildungsmechanismen (Ersatz des Ein-
heitspreisverfahrens durch Gebotspreisverfahren) vor allem Vorschlage zur Marktsegmentierung
(und entsprechender Durchschnittspreisbildung) sowie gezielte Eingriffe durch die Subvention des
Brennstoffpreiseinsatzes bei den preissetzenden Kraftwerken.

324. Diese MalRnahmen kdnnen durchweg erhebliche Preisveranderungen bewirken, haben aber
v.a. aus der Koordinationsperspektive der Strommarkte so gravierende Nachteile, dass sie nicht
weiterverfolgt werden sollten (vgl. Kapitel 4.2).

7.5. Entwicklungspotential PPAs

325. PPAs stellen eine der im vorherigen Kapitel beschriebenen Optionen zur Etablierung lang-
fristiger Vertrage dar. Um die Anlaufschwierigkeiten von PPAs in Deutschland insbesondere bei
mittelstandischen Unternehmen zu beseitigen, kann eine Finanzierungabsicherung von PPAs mit
staatlicher Birgschaft, dhnlich dem norwegischen Power Purchase Guarantee Scheme oder in
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Analogie zu Hermesblirgschaften, dienen. Die Projektfinanzierung kann erleichtert werden, wenn
Biirgschaften auch nur zu einem gewissen Grad die Risiken absichern (BNE, 2021). PPAs er6ffnen
zudem die Moglichkeit, Strom mit dem zugehdrigen Herkunftsnachweis aus anderen EU-Staaten
zu beziehen. Auch die beschriebenen Biirgschaften sind iber die nationalen Grenzen hinaus denk-
bar.

326. Entsprechend der Vorschlage der Expertenkommission zur Verbesserung der Rahmenbedin-
gungen flir PPAs (EWK, 2021) kdnnten vor allem Kostenrisiken reduziert und finanzielle Anreize
weiter verbessert werden.

327. Bezliglich der bestehenden Strompreiskompensation gilt es zu kldren, ob energieintensive
Unternehmen die Strompreiskompensation auch fir CO,-freien Strom erhalten. Zudem bedarf es
einer Regelung dartiber, wie lange PPA-Vertrage geschlossen werden kdnnen, ohne dass kartell-
rechtliche Bedenken bestehen. Dies steht im Zusammenhang mit der Forderung nach einem
klaren rechtlichen Rahmen fiir das Geschaftsmodell. Hinsichtlich der Bedeutung von virtuellen
PPAs in vielen europdischen Mitgliedsstaaten sollte zudem die Frage beantwortet werden, ob
diese Finanzderivate darstellen (DENA, 2021).

328. Neben der Strompreiskompensation bei industriellen Verbrauchern kénnen zinsgilinstige
(KfW-)Kredite, Abnahmegarantien bei Insolvenz des Stromabnehmers sowie steuerliche Anreize -
wie glinstige Abschreibungsmoglichkeiten bei Anlagen ohne EEG-Férderung und eine ermaRigte
Stromsteuer - in Betracht gezogen werden. Hinsichtlich der Kreditvergabe darf dabei nicht aus
dem Blick geraten, dass es am Markt bereits Moglichkeiten zur Kreditfinanzierung auch gréRerer
EE-Anlagen zu glnstigen Konditionen gibt, die auch zur Finanzierung von PPA-Projekten genutzt
werden. Die Zinshohe der Finanzierung richtet sich aber generell nach der Erfahrung der Unter-
nehmen am Energiemarkt und deren Bonitdt. Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage, ob
PPAs das richtige Instrument sind, um eine CO,-neutrale Stromerzeugung von Unternehmen mit
geringer Bonitat und Erfahrung am Energiemarkt zu erméglichen, wobei der Staat einen Teil der
Kreditrisiken Ubernehmen wiirde, oder ob es nicht anderer Moglichkeiten bedarf, um den
Grinstrombezug von kleinen und mittleren Unternehmen zu gewahrleisten. Auch bei einer Ab-
nahmegarantie bei Insolvenz des Stromabnehmers werden Marktrisiken durch den Staat
libernommen. Vor dem eigentlichen Hintergrund der Forderung nach verbesserten Rahmenbe-
dingungen von PPAs, d.h. dem Ziel eines marktgetriebenen Ausbaus der erneuerbaren Energien,
sollte dies kritisch gesehen werden. Die Abnahmegarantie wiirde einem Differenzvertrag gleich-
kommen, wenn dadurch sowohl Preis- als auch Mengenrisiko fiir den Anlagenbetreiber nicht mehr
bestehen. Auch ohne Abnahmegarantie fiir Anlagenbetreiber besteht immer die Méglichkeit, den
Strom voribergehend zu den jeweils aktuellen Preisen an den Strommarkten zu verkaufen, sollte
der Vertragspartner insolvent sein. Ein vollstandiger Ausfall von Erlésen findet also nicht statt.
Dariiber hinaus besteht weiterhin die Moglichkeit, ein neues PPA mit anderen Stromabnehmern
zu schlieRen. PPAs als Moglichkeit des Strombezugs stehen bislang nur grofen Unternehmen mit
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hoher Bonitat zur Verfligung. Eine ErmaRigung bei der Stromsteuer bestiinde nur fiir PPA-Strom
und stiinde mittleren Unternehmen nicht zur Verfligung (EWK, 2021).

329. Sogenannte ,intermediate PPAs” bieten die Moglichkeit, auch kleinen Unternehmen oder
privaten Konsument:innen den Zugang zu diesem Instrument zu ermoglichen. Dadurch werden
PPAs fir Endkund:innen aller Sektoren nutzbar. Intermediate PPAs nutzen die Moglichkeiten des
GroReinkaufs, indem sich eine Gruppe von Endverbraucher:innen zu einem Konsortium zusam-
menschlieft, um Strom zu erwerben. Die Aggregation bedeutet eine Funktion, die von einer
natirlichen oder juristischen Person ausgetlibt wird. Sie fasst mehrere Kundenlasten oder erzeugte
Elektrizitat fir den Verkauf, den Kauf oder die Versteigerung auf einem Elektrizitdtsmarkt zusam-
men (2019/944/EV). Die aggregierte Beschaffung fiihrt dazu, dass auch kleinste Akteur:innen von
den Verhandlungs-, Kosten- und Preisvorteilen profitieren kdnnen. Zugleich wird die Komplexitat
aufgrund der Blindelung verringert und der Kreis potentieller Kund:innen erweitert. Die Aushand-
lung praktikabler Vereinbarungen bleibt auch in diesem Bereich komplex. Dariiber hinaus besteht
die Gefahr von Verhandlungsabbriichen, wenn die Risikotoleranzen oder Beschaffungsziele der
potenziellen Partner:innen nicht Ubereinstimmen. Sowohl zur Handhabung der beschriebenen
Schwierigkeiten als auch fir die Organisation moglicher Konsortien ist Koordination notwendig.
Diese konnte durch den Staat erfolgen oder durch Energieversorger. In letztgenanntem Fall ware
ein intermediate PPA verkniipft mit einem Einzelhandelsvertrag (siehe auch Kapitel 7.7.1). Eine
Organisation Uber den Energieversorger wiirde die Flexibilitdt der privatvertraglichen Ebene er-
hoht halten. Anderseits konnte die Einbeziehung des Staates auf dieser Ebene die Verbindlichkeit
erhohen und die Komplexitat reduzieren, wenn es eine Auswahl festgeschriebener Optionen zur
Konsortiumsbildung gabe. Bei der Einfliihrung und Umsetzung von intermediate PPAs miisste fer-
ner die Vertraglichkeit mit Herkunftsnachweisen in der Energiewirtschaft geprift werden (§ 42
Abs. 1 EnWG). Es stellt sich die Frage, ob das Konsortium in seinem aggregierten Zustand als Letzt-
verbraucher:in angesehen werden kann oder ob dies weiterhin die einzelnen Unternehmen bzw.
Privatpersonen bleiben.

330. Zusammenfassend entwickelt sich mit PPAs ein niitzliches Instrument fiir die Marktintegra-
tion von erneuerbaren Energien, welches den unterschiedlichen Interessen der Anbietenden und
der Nachfragenden angemessen gerecht werden kann. Allerdings ist zu beachten, dass die Hoff-
nung auf durch PPAs bedingte sehr giinstige Preise nicht durchgangig erfiillt werden kann. Die
Vertragspartner:innen orientieren sich fiir den Abschluss der PPAs oft an den Marktentwicklungen
und preisen Opportunitidtskosten entsprechend ein.

7.6. Industriestrompreise

331. Inder energie- und industriepolitischen Debatte Deutschlands spielen nicht erst seit der ak-
tuellen Energiepreiskrise, aber in besonderem Malle seit Beginn dieser Krise, staatlich flankierte
Industriestrompreise eine groRe Rolle. Solche Industriestrompreise sollen entweder durch direkte
staatliche Subventionen oder durch den privilegierten Zugriff auf die Erzeugung preiswerter
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Stromerzeugungsoptionen (Grubb et al., 2022) umgesetzt werden. In einigen Vorschldgen werden
auch europaweit einheitliche Industriestrompreise gefordert.

332. Beflirworter solcher Instrumente fiihren oft an, dass dadurch die Energiekosten insbeson-
dere der energieintensiven Industrie deutlich reduziert, die Wettbewerbsfihigkeit der
Unternehmen im internationalen Vergleich gestarkt und Carbon-Leakage-Effekte vermieden wer-
den konnen. Aus grundsatzlicher 6konomischer Sicht spricht jedoch vieles gegen diese
PolitikmaBnahme und stattdessen flir marktwirtschaftliche Anséatze, ggf. ergdnzt durch Kompen-
sationsmalRnahmen aulRerhalb der Strommarkte.

333. Im Allgemeinen sind mit der staatlichen Intervention der Einfiihrung eines einheitlichen In-
dustriestrompreises erhebliche Probleme und Risiken verbunden. Dabei sollte grundsatzlich
beachtet werden, dass die Strom- bzw. Energiekosten nur einen von vielen verschiedenen Be-
standteilen der Wettbewerbsfahigkeit von Unternehmen in Deutschland darstellen. Weitere
Faktoren sind beispielsweise die Infrastruktur, Lohnkosten oder die Qualifikation der Arbeitneh-
mer:innen. Entsprechend sollte eine breitere Betrachtung fir die Analyse der
Wettbewerbsfihigkeit eingenommen werden. Die absoluten Strompreise der Industrieunterneh-
men sind als alleiniger MaRstab fur die Wettbewerbsfahigkeit nicht ausreichend. Im Rahmen des
Monitorings der Energiewende wurden Energiestiickkosten als aussagekraftiger Indikator heran-
gezogen, da diese KenngroRe im Vergleich zu einer isolierten Betrachtung der Preise bzw. der
absoluten Stromkosten den Vorteil hat, dass weitere Bestimmungsfaktoren der energiebezogenen
Wettbewerbsfahigkeit, insbesondere die Energieintensitat der Produktion, beriicksichtigt werden
kénnen (EWK, 2015; EWK, 2021).

334. Vor allem hinsichtlich der Zielgenauigkeit des Instruments eines deutschen oder europai-
schen Industriestrompreises bestehen Zweifel, auch unter Berlicksichtigung der
Anreizkomptabilitdt mit Blick auf Energieeffizienz und CO,-Emissionsreduktion (Loschel et al.,
2019). Dariber hinaus gibt es in Deutschland bereits substanzielle Ausnahmeregelungen fiir Un-
ternehmen, die diese im Vergleich zu Privathaushalten entlasten (vgl. Kapitel 7.1), wobei fiir den
Bereich der stromintensiven Industrie vor allem auf die Kompensation fiir die indirekten CO,-Kos-
ten hinzuweisen ist. Aber auch in den geplanten Klimaschutzvertragen fiir die erste Welle der
Transformation der deutschen Industrie zur Klimaneutralitat spielt die Kostenentlastung fir
stromintensive KlimaschutzmaRnahmen eine herausragende Rolle. Insbesondere mit Blick auf In-
strumentenmixes besteht die Gefahr erheblicher Mitnahmeeffekte, einer deutlichen
Abschwachung von Anreizen etwa fiir alternative Kostenentlastungsmodelle z.B. im Bereich der
PPAs und moglicherweise deutlicher Verzogerungen der Transformation zur Klimaneutralitat.

335. Die Mehrheit der Kommission hdlt Industriestrompreise wegen der damit verbundenen
Nachteile grundsdtzlich nicht fiir ein ausreichend zielgerichtetes Instrument.

336. Ein Mitglied der Kommission weist darauf hin, dass die Diskussion um Industriestrompreise
als Alternative zu zielgerichteten KompensationsmafSnahmen jenseits von Eingriffen in das Strom-
marktdesign in jedem Fall im Kontext einer Industriestrategie zu fiihren wdére. Nur so kénne
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abgeschdtzt werden, ob die politische Entscheidung fiir die Subvention gesamtwirtschaftlich sinn-
voll sein kénnte. Wie industriepolitische MafSnahmen generell, sollten auch spezifische Instrumente
wie Industriestrompreise in jedem Fall sehr dezidiert auf die einschlégigen Sektoren beschréinkt
werden, fiir die robust belegbare Abwanderungsgefahren bestehen und die eine hohe strategische
Bedeutung haben. In diesen Diskussionen wdire es grundsdtzlich wichtig, dass die Kosten von Inef-
fizienzen angemessene Beachtung finden. Ungeachtet dieser Erwédgungen auf der grundsdtzlichen
Ebene weist das Kommissionsmitglied darauf hin, dass die Debatten um Industriestrompreise auf
abstrakter Ebene nur teilweise sinnvoll gefiihrt werden kénnen. Zu den unabdingbar vorab zu klé-
renden Fragen zéhlen die vorstellbaren Mengengeriiste auf der Nachfrage- und ggf. auch auf der
Angebotsseite, die direkt und indirekt entstehenden Kosten fiir die Staatshaushalte, die beihilfe-
rechtlichen Voraussetzungen (fiir Modelle jenseits einheitlicher europdischer Ldsungen), die
Implikationen fiir das Strommarktdesign insgesamt sowie die Zeithorizonte der Einfiihrung und so
die Geschwindigkeit méglicher Entlastungseffekte.

7.7. Tarifkundenpreise

337. Durch die Unsicherheit bei der Entwicklung des Strompreises stehen Endverbraucher vor
schwierigen Entscheidungen: Lohnen sich Modernisierungen beim Stromverbrauch oder eine In-
vestition in eigene Stromerzeugung? Hohe Preise haben bereits eine starke Signalwirkung gezeigt
und bieten Anreize, um Einsparpotentiale auszunutzen. Gleichzeitig werden die politischen und
sozialen Folgen hoher Preise sichtbar. Um die Unterstiitzung der Energiewende sicherzustellen,
miussen Endverbraucher von der Energiewende profitieren konnen. Fir die Politik entsteht eine
doppelte Herausforderung. Auf der einen Seite soll Verlasslichkeit bei der bezahlbaren Stromver-
sorgung unterstltzt werden. Auf der anderen Seite soll der flexible Ausbau der Moglichkeiten
erneuerbarer Energien und Einsparpotentiale geférdert werden. Sicherheit kdnnten langfristige
bilaterale Abnahmevertrage zwischen Erzeugern und Abnehmern bieten, die einerseits Investitio-
nen in Erzeugungskapazitdten rentabel und andererseits Stromkosten langfristig planbar machen.
Fir Immobilienbesitzer:innen und Mieter:innen besteht durch Mieter-Strom-Modelle zusatzlich
die Moglichkeit, mittels lokaler Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien eine langfristige und
kostenglinstige Stromversorgung sicherzustellen.

7.7.1. Einzelhandelsvertrage

338. Der Energieeinzelhandel umfasst eine Reihe verschiedener Dienstleistungen, darunter der
Verkauf von Energie. Er stellt in der Praxis die Schnittstelle zwischen den Endverbraucher:innen
und der Energiewertschopfungskette dar. Einzelhandelsvertrage im Energiesektor haben ein Min-
destmaR an vertraglichen Bedingungen, es besteht aber ein gewisser Rahmen zur Variation,
darunter fallen beispielsweise Preis und Laufzeit (AER, 2023). Einzelhandelsdienstleistungen kon-
nen auch Aggregation umfassen (s. Kapitel 7.5).
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339. Eine zentrale Dimension in der moglichen Ausgestaltung von Einzelhandelsvertrdagen ist das
Ausmal, in dem die Endkund:innenpreise im Laufe der Zeit als Reaktion auf die GroRhandelspreise
variieren. Echtzeit-Endkund:innenpreise, also Preise, die direkt an die zugrunde liegenden kurz-
fristigen GroRhandelspreise gekoppelt sind, stellen die Option mit der groSten Variation dar.
Beispielhaft daflir kbnnen sogenannte Spotpreis-Vertrage stehen, bei denen der Endkundenpreis
dem Spotpreis zu einem bestimmten Zeitpunkt (in der Regel 15 Minuten, halbstiindlich oder
stiindlich) entspricht. Die entgegengesetzte Moglichkeit mit der geringsten Reaktionsvariation ist
ein Festpreisvertrag mit einer Laufzeit von einem oder mehreren Jahren. In diesem Fall steht der
Endkundenpreis wahrend der gesamten Vertragslaufzeit fest. Kiirzere Abstande zur Anpassung
der Vertragspreise sind moglich, ebenso die Kopplung an die durchschnittlichen GroBhandels-
preise wahrend eines bestimmten Zeitraums. Zudem kann es Ober- (und Unter-)Grenzen geben,
die das Ausmal der Preisschwankungen wahrend der Vertragslaufzeit begrenzen. Einzelhandels-
vertrage mit einem vereinbarten Preis, der weniger stark schwankt als der GroBhandelspreis, der
ihm zu Grunde liegt, bieten Einzelhandelskund:innen Schutz vor Preisschwankungen. In solchen
Vertragen verlagert sich das Preisrisiko von den Kund:innen auf die Lieferant:innen.

340. Die Erkenntnisse dariber, wie gut der Wettbewerb im Energieeinzelhandel funktioniert hat,
sind gemischt. Es bestehen Orte, an denen der Wettbewerb gelungen ist (von der Fehr et al., 2010;
Mulder et al., 2018). Ebenso bestehen solche, wo dies nicht gelang. In GroBbritannien gelang der
Wettbewerb, dennoch gibt es Kritik. Die mangelnde Markttransparenz oder die Schwierigkeiten
beim Wechsel des Einzelhandelsanbieters sind dabei zentrale Punkte. Letztere haben zur Folge,
dass Verbraucher:innen nicht in der Lage sind, die Moglichkeiten des Marktes in ausreichendem
Malle zu nutzen, und daher nicht das bestmogliche Angebot erhalten (Giulietti et al., 2005; Giu-
lietti et al. 2014). Beim Wettbewerb im Einzelhandel geht es nicht nur darum, den Aufschlag
zwischen dem Endkundenpreis und den Grofhandelspreisen durch Wettbewerb zu senken, son-
dern auch um Innovationen bei den Vertragsarten, die Aufklarung der Verbraucher tber ihren
Energieverbrauch durch Marketing und die Bereitstellung erganzender Dienstleistungen. Ein gut
funktionierender Versorgungsmarkt hat positive Auswirkungen auf den GrofRhandelsmarkt. Verti-
kal integrierte Anbieter werden auf dem GroRhandelsmarkt harter konkurrieren (Cerre, 2022).

341. Auch Armstrong (2014) zeigt, dass es fiir informierte Verbraucher durchaus rational sein
kann, nicht in die Information zu investieren und uninformiert zu bleiben. Er modelliert die stra-
tegischen Entscheidungen von Einzelhdandlern in mehreren Suchmodellen, wenn es zwei Arten von
Verbrauchern gibt (versierte und nicht versierte Verbraucher), und analysiert die externen Effekte
zwischen beiden Gruppen. Versierte Verbraucher suchen nach dem besten Angebot auf dem
Markt, was Einzelhdandler dazu veranlasst, die Preise zu senken und die Produktqualitat zu verbes-
sern. Nicht versierte Verbraucher machen sich nicht die Miihe, Angebote zu vergleichen und nach
mehr Informationen zu suchen. Das kanns eine vollig rationale Entscheidung sein, die auf ihren
Erwartungen hinsichtlich der Kosten und des Nutzens solcher Bemiihungen beruht. Wenn die Ein-
zelhandler nicht zwischen den Verbrauchergruppen unterscheiden kénnen, werden auch die nicht
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versierten Verbraucher von niedrigeren Preisen und einer besseren Produktqualitat profitieren.
Folglich kann es zu positiven externen Effekten kommen (Mulder et al., 2018).

342. Vorschriften zur Regulierung auf Energieeinzelhandelsmarkten widmen sich dem Verbrau-
cherschutz, also beispielsweise der freien Wahl des Versorgers. Die Artikel 10, 12, 14 2019/944/EU
enthalten Vorschriften dariiber, wie Stromliefervertrage vermarktet werden sollten, welche Infor-
mationen den Verbraucher:innen angeboten werden sollten und wie die Versorger ihre
Kund:innen Uber Preisanderungen oder andere vertragliche Anpassungen informieren missen.
Hinzu kommen das Recht, den Versorger zu wechseln, und der Zugang zu Vergleichsinstrumenten.

343. Der unerwartete Anstieg der Energiepreise im vergangenen Jahr hat deutlich gemacht, wie
schwierig die Gestaltung eines gut funktionierendes Endkundenmarktes ist. Einerseits sollen die
Verbraucher:innen Zugang zu Energie zu wettbewerbsfahigen Preisen haben, die die zugrunde lie-
genden Kosten widerspiegeln und eine Absicherung gegen unerwiinschte Risiken bieten.
Andererseits sollen die Verbraucher auf schwankende Strompreise reagieren kénnen, wenn die
Verflgbarkeit und das Angebot von Energie begrenzt sind. Genauer gesagt besteht das Ziel darin,
Verhaltensdanderungen beim Energieverbrauch zu férdern, die die Energieeffizienz erhéhen und
die Energiewende unterstitzen. In diesem Kontext bieten der Beschluss zur Digitalisierung der
Energiewende und das Smart-Meter-Rollout des Bundeskabinetts eine zuklinftig erleichterte Mog-
lichkeit zur Verhaltensanpassung fiir Verbraucher:innen.

7.7.2. Langfristige Abnahmevertrage

344. Kurze Preisfristen bei Stromvertragen ermoglichen es Stromversorgern, das Risiko von Preis-
schwankungen weiterzugeben, und erzeugen dadurch Unsicherheit fiir Endverbraucher:innen.
Umgekehrt haben Versorger durch kurze Vertragslaufzeiten keine Sicherheit, dass sie die Kosten
von Investitionen in neue Kapazitaten auch bei niedrigen Marktpreisen langfristig finanzieren kon-
nen. Langfristige Abnahmevertrdge konnen Sicherheit bieten sowie Investitionen in
Erzeugungskapazitdten rentabel und Stromkosten langfristiger planbar machen, auch wenn sie
teilweise die Anreize zur Flexibilitatsbereitstellung in diesem Verbrauchsbereich reduzieren kén-
nen. Vertragsbedingungen kénnen Uber verschiedene Fest- bzw. Indexpreise, Laufzeiten und
Liefervereinbarungen an die Risiko- und Planungsprofile der Vertragsparteien angepasst werden.
Eine besondere Form von langfristigen Vertrdgen finden sich bei Mieter-Strom-Modellen, bei de-
nen besonders die Abnahme von lokal produziertem Strom aus Solarenergie geférdert wird.

7.7.3. Mieterstrom-Modelle, Direktvermarktung und Verteilung der Netzkosten

345. Anders als bei der Selbstnutzung von Photovoltaik bei Eigenheimen war diese bei Mietshau-
sern bislang haufig kompliziert und dadurch unwirtschaftlich (ZSW, 2019; Prognos et al., 2017).
Durch das Gesetz zur Férderung von Mieterstrom und Anderungen des EEGs (2017 und 2023) sol-
len diese Modelle besonders gefdordert und attraktiver werden. Die Stromlieferanten sind
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entweder dritte Anlagenbetreiber oder die Vermieter:innen, wenn diese die Anlagen selbst be-
treiben. Sie schlieRen einen Vertrag mit den Mieter:innen, die den Strom nutzen werden.
Einsparungen entstehen durch die direkte Nutzung des Stroms vor Ort ohne Einspeisung ins Netz,
wodurch keine Netzentgelte anfallen. Es entfallen auch die Stromsteuer und die Konzessionsab-
gabe. Der Stromlieferant erhalt darliber hinaus einen Mieterstromzuschlag. Fiir die Mieter:innen
ergibt sich dadurch die Moglichkeit, einen gesicherten und gesetzlich gedeckelten langfristigen
Stromvertrag abzuschlieBen. Der Preis fiir den Mieterstrom und den dariiber hinaus nétigen Zu-
satzstrom darf 90% des im Netzgebiet geltenden Grundversorgungstarifs nicht Gbersteigen (§ 42a
Abs. 4 EnWG). Dadurch ist die Gewinnspanne fiir die Stromlieferanten begrenzt. Fir sie steigt der
Anreiz, Photovoltaik zu installieren, da Investitionen durch vertraglich zugesicherte Einnahmen
abgesichert werden kénnen. Nicht verbrauchter Mieterstrom kann durch die Einspeisevergiitung
abgesichert ins 6ffentliche Netz eingespeist werden. Auch Gebaude mit gewerblicher Nutzung
dirfen mit Mieterstrom versorgt werden, wenn die Wohnflache mindestens 40% betragt.

346. Obwohl mit den Mieterstrom-Modellen eine Stromversorgung durch erneuerbare Energien
ohne gestiegene Netzbelastung ermdoglicht wird, ergeben sich daraus auch Nachteile. Die garan-
tierte Einspeisevergitung reduziert marktwirtschaftliche Anreize und verschiebt das
Mengenrisiko: Fluktuationen durch die intermittente Versorgung mit Solarstrom missen an ande-
rer Stelle aufgefangen werden. AuRerdem sind die Stromlieferanten bei Einspeisung nicht an den
Netzkosten beteiligt.

347. Mehr Marktanreize und ein hoheres Gewinnpotential bietet die Direktvermarktung des
Uber Photovoltaik gewonnenen Stroms an der Boérse. Fiir Anlagen mit einer Leistung von Gber 100
kW ist die Einspeisung mit Direktvermarktung schon verpflichtend. Seit dem 1. Januar 2023 darf
auch Strom aus Anlagen mit Gber 100 kW in Modellen mit Mieterstromzuschlag vermarktet wer-
den. Durch die Marktpramie sind Betreiber:innen gegen niedrige Marktpreise teilweise
abgesichert und werden nicht zusatzlich an den Netzkosten beteiligt. Ausnahmen sind z.B. der
Verkauf bei mindestens vier aufeinander folgenden Stunden mit negativen Strompreisen, bei de-
nen keine Marktpréamie gezahlt wird (§ 51 Absatz 1 EEG 2021). Dadurch soll der Anreiz erhéht
werden, auf Speichertechnologien zu setzen und die Einspeisung an die Marktsituation anzupas-
sen. Zusammengefasst kann durch eine lokale?* oder eigene Verwendung des Solarstroms, z.B. im
Rahmen eines Mieterstrom-Modells, eine kostenglinstige sowie langfristige Stromversorgung und
eine Abnahme zu festen Preisen gesichert werden, die liber der Einspeiseverglitung liegen kon-
nen. Dadurch wird fir kleinere Anlagen schon jetzt ein begrenzter Ertrag gesichert. Durch die
Direktvermarktung kénnen Solarstromerzeuger von Zeiten hoher Nachfrage profitieren und wer-
den bei niedrigen Preisen durch die Marktpramie abgesichert. Sowohl die Direktvermarktung als

24 Lokal bedeutet im Kontext des Mieterstroms, dass der Solarstrom ,,innerhalb dieses Gebaudes oder in Wohngeb&duden oder Nebenanlagen

in demselben Quartier, in dem auch dieses Gebaude liegt” und ,,ohne Durchleitung durch ein Netz“ geliefert und verbraucht wird (§ 21 EEG
2023).
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auch die Vermarktung als Mieterstrom sind mit gesetzlichen Vorgaben zum Einbau von Messtech-
nik verbunden. Dadurch entstehen zwar Mehrkosten, es werden aber auch die Voraussetzung
einer gezielteren Anpassung von Angebot und Nachfrage geschaffen. Bei Direktvermarktung sind
dadurch Mehrgewinne moglich, bei Mieterstrom-Modellen mit fixen Preisen jedoch nicht. Lang-
fristig gesehen entsteht durch den vermehrten Einsatz von Smart-Metern, dezentralen Speichern
und digitaler Mess- und Steuerungstechnik in der dezentralen Stromproduktion die Moglichkeit
eines Ausgleichs von Last- und Produktionsspitzen. Dafiir ist jedoch auch eine Einbindung in eine
flexible und digital-vernetzte Ausgestaltung auf der Netzbetreiber- und Stromanbieterseite notig.
Damit die Anreize flir den Ausbau wirtschaftlicher Anlagen und dessen Unterstiitzung durch die
Verbraucher:innen sichergestellt werden, miissen die genannten Modelle wirtschaftlich noch at-
traktiver werden, indem insbesondere burokratische und technische Hirden reduziert werden
und eine Anpassung des Mieterstromzuschlags diskutiert wird (EWK, 2021; EWK 2019)

348. Mit dem Anstieg der dezentralen Stromproduktion wird aber auch eine Beteiligung der Pro-
duzenten an den Netzkosten sinnvoller, die bislang vollstédndig von Verbraucher:innen getragen
wurden (vgl. Kapitel 4.5 und 6.4). Uber diese Beteiligung kann auch ein effizienteres Einspeisever-
halten und damit eine bessere Netzauslastung erreicht werden (Haucap et al.,, 2022). Eine
Moglichkeit dazu besteht in der Ausdifferenzierung der Netzentgelte fir Erzeuger:innen und Ver-
braucher:innen und nach Region, um Einspeisung in Verbrauchsnahe zu férdern (acatech et al.,
2020; Grimm et al., 2019). Dies bietet auch die Gelegenheit, unbeabsichtigte Verteilungseffekte
zu korrigieren, die durch die einseitige Belastung von Verbraucher:innen entstehen. Jede Reform
muss jedoch Sorge tragen, Anreize fir Investitionen in den Ausbau von erneuerbaren Energien
nicht zu gefahrden. Um die Koordination von Produktion und Verbrauch im Stromnetz zu verbes-
sern und die Vorteile des Ausbaus von EE-Anlagen fiir Marktteilnehmer weiter zu verbessern, ist
es daher notwendig, die Mdglichkeiten digitaler Mess- und Vernetzungstechnik auszuschopfen.
Abstimmung, Abrechnung und Abruf von Einspeisung muss einfach, transparent und zuverldssig
werden, damit durch Automatisierung und Optimierung keine neuen Risiken fir Preis-, Kosten-,
Versorgungs- und Datensicherheit entstehen (Mika et al., 2020).
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