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SUMMARY

Die zentrale Bewertungsfrage der deutschen Energiewende hat sich verlagert. Im
Mittelpunkt steht weniger die technische Machbarkeit eines Stromsystems mit hohem
Anteil erneuerbarer Energien als die Frage, ob Netze, Speicher, flexible Lasten,
gesicherte Leistung und Marktdesign schnell genug zusammenkommen und welche
Systemkosten dabei entstehen und wie diese Kosten verteilt werden. Daflr braucht es
eine analytisch saubere Trennung zwischen unvermeidbaren Umbaukosten eines neuen
Systemdesigns, Nachholkosten aus verzogerten Infrastruktur- und
Kapazitatsentscheidungen sowie vermeidbaren Kosten aus Markt- und
Regulierungsineffizienzen. Diese Unterscheidung macht sichtbar, welche Belastungen
strukturell hinzunehmen sind, welche durch schnellere Umsetzung sinken konnen und wo
besseres institutionelles Design vermeidbare Zusatzkosten reduziert.

Der Ubergang zeigt sich auch am GroBhandelsmarkt: Die Zahl der Stunden mit sehr
niedrigen oder negativen Day-Ahead-Preisen nimmt zu, wahrend zugleich
Knappheitsspitzen auftreten. Das ist kein Widerspruch und auch nicht per se ein Zeichen
von Marktversagen. Es verweist vielmehr auf ein Stromsystem, in dem zeitliche,
raumliche und kapazitative Knappheiten starker sichtbar werden. Batteriespeicher,
Netze, steuerbare Kraftwerke und flexible Lasten erfillen dabei unterschiedliche,
teilweise Uberlappende Funktionen. Sie sind keine vollstandigen Substitute, sondernin
vielen Anwendungen komplementare Bausteine. Versorgungssicherheit und
Kosteneffizienz hangen deshalb weniger an der isolierten Skalierung einzelner
Technologien als an ihrem funktionalen Zusammenspiel.

FUr Politik und Requlierung bedeutet das: Marktdesign, Infrastrukturausbau,
Flexibilitatsintegration und Kapazitatsrahmen mussen starker zusammen gedacht
werden. Isolierte Einzelinstrumente reichen dafur nicht aus, wenn komplementare
Systembausteine gleichzeitig Investitionssicherheit, operative Koordination und
passende Preissignale bendtigen. Flr Unternehmen werden Stromkosten und Flexibilitat
damit starker zu strategischen GroBen. Das gilt jedoch je nach Verbrauchsprofil, Standort
und Steuerungsfahigkeit in unterschiedlichem AusmaB.

Dieser Beitrag basiert auf dem Diskussions- und Datenstand vom August/September 2026. Marktdesign,
Kapazitatsrahmen und Flexibilitatsregulierung sind derzeit Gegenstand laufender gesetzgeberischer

Verfahren; einzelne hier skizzierte Uberlegungen werden politisch bereits aufgegriffen oder inzwischen
weitergefihrt. Die Einordnung bleibt insofern eine Momentaufnahme in einem beweglichen regulatorischen
Umfeld.
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VOM KOSTENSTREIT ZUR SYSTEMFRAGE

Die offentliche Debatte Uber die Energiewende wird haufig entlang zugespitzter Gegensatze
geflhrt: Erneuerbare oder Versorgungssicherheit, Klimaschutz oder Wettbewerbsfahigkeit,
giinstige Erzeugung oder steigende Systemkosten. Ahnlich verkirzt ist die Gegeniiberstellung
von Batteriespeichern und steuerbaren Kraftwerken. Sie suggeriert, dass unterschiedliche
Flexibilitats- und Absicherungsoptionen dieselbe Systemfunktion erfillen. Tatsachlich
Ubernehmen sie jedoch unterschiedliche Aufgaben und kdnnen sich nur in bestimmten
Anwendungen ersetzen. Dieser Beitrag setzt dem eine Systemperspektive entgegen: Der Fokus
sollte nicht auf der isolierten Bewertung einzelner Technologien liegen, sondern auf der Frage,
ob Infrastruktur, Flexibilitat, gesicherte Leistung und Marktdesign so zusammenwirken, dass der
Ubergang zu einem erneuerbaren Stromsystem kosteneffizient gelingt.

1. Ein Stromsystem im Strukturbruch

Deutschland hat seine Stromerzeugungsstruktur in wenigen Jahren grundlegend verandert. Far
2025 weist Destatis eine Bruttostromerzeugung von 507,5 TWh aus. Bavon entfielen 292,2 TWh
auf erneuerbare Energietrager, entsprechend 57,6 Prozent. In der engeren Abgrenzung der
inlandisch erzeugten und ins Netz eingespeisten Strommenge lag der Anteil erneuerbarer
Energien 2025 bei 58,6 Prozent. Gleichzeitig ist die Kernenergie mit dem Ausstieg im April 2023
mittlerweile vollstandig aus der Erzeugungsstruktur ausgeschieden, Kohle liegt deutlich unter
dem Niveau von 2019, wahrend Erdgas zuletzt wieder an Bedeutung gewonnen hat." Diese
Verschiebung zeigt, dass die Energiewende nicht mehr nur den Ausbau einzelner
Erzeugungskapazitaten betrifft, sondern zunehmend die Logik des gesamten Stromsystems
verandert.
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Ubrige B Kernenergie Kohle Erdgas Erneuerbare Energietrager

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Destatis, Bruttostromerzeugung in Deutschland (Marz 2026).

'Statistisches Bundesamt (Destatis), ,Bruttostromerzeugung in Deutschland”, M&rz 2026, https://www.destatis.de/DE/Themen/BranchenUnternehmen/
Energie/Erzeugung/Tabellen/bruttostromerzeugung.html; Statistisches Bundesamt (Destatis), ,Stromerzeugung aus Photovoltaik und Erdgas erreicht
im Jahr 2025 neue Héchststande”, Pressemitteilung Nr. 073 vom 06.03.2026, https://www.destatis.de/DE/Presse/Pressemitteilungen/2026/03/PD26_
073_43312.html



https://www.destatis.de/DE/Presse/Pressemitteilungen/2026/03/PD26_073_43312.html
https://www.destatis.de/DE/Presse/Pressemitteilungen/2026/03/PD26_073_43312.html
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Im fossil gepragten System lagen die zentralen Knappheitspunkte vor allem bei Brennstoff-
kosten, Kraftwerksverfligbarkeit und Importabhangigkeit. In einem Stromsystem mit hohem
Anteil wetterabhangiger Erzeugung verschieben sich die Engpasse: Wichtiger wird, ob Strom
zum richtigen Zeitpunkt, am richtigen Ort und mit ausreichender gesicherter Leistung verfigbar
ist.

Der Strukturbruch zeigt sich auch am GroBhandelsmarkt. 2025 wurden in Beutschland 573
Stunden mit negativen Day-Ahead-Preisen registriert, nach 457 Stunden im Jahr 2024.
Gleichzeitig lag der durchschnittliche Day-Ahead-GroBhandelspreis 2025 mit 89,32 Euro/MWh
deutlich unter dem Krisenjahr 2022, aber wieder Gber dem Wert von 2024.2Ein Widerspruch ist
das nicht. Viele Stunden mit sehr niedrigen oder negativen Preisen schlieBen Knappheitsspitzen
nicht aus, die vor allem in Phasen geringer Wind- und Solarstromerzeugung auftreten. Solche
Knappheitspreise sind nicht per se ein Fehler des Marktdesigns. Entscheidend ist vielmehr, ob
sie effiziente Investitions- und Flexibilitatssignale setzen oder vor allem Llcken bei Netz,
Flexibilitdt und gesicherter Leistung sichtbar machen.

Der Mechanismus dahinter ist die Merit Order. Wind- und Photovoltaikanlagen mit sehr niedrigen
variablen Kosten verdrangen bei hoher Einspeisung teurere Kraftwerke aus dem Markt und
dricken den Bérsenpreis. In Extremsituationen entstehen negative Preise. In wind- und
sonnenarmen Stunden mUssen dagegen haufig steuerbare Kraftwerke, insbesondere
Gaskraftwerke, die Residuallast decken. Dann setzen sie als Grenzkraftwerk den Preis. Mit
wachsendem EE-Anteil werden solche Stunden zwar seltener, sie kdnnen aber preislich starker
ins Gewicht fallen.

Installierte erneuerbare Leistung und durchschnittliche Strompreise sagen darlber wenig aus.
Die eigentliche Frage ist, wie das System die wachsende Volatilitat verarbeitet, Uber Netze,
Speicher, flexible Lasten, steuerbare Kraftwerke, digitale Steuerung und passende Marktregeln.

2. Transformationskosten und Systemeffizienz

In der Energiewende-Debatte wird der Begriff ,Systemkosten” hdufig sehr breit verwendet.
Dadurch verschwimmen Kostenarten, die analytisch unterschiedlich zu bewerten sind. FUr eine
belastbare Einordnung sollten drei Kategorien getrennt werden: notwendige Umbaukosten
eines erneuerbaren Stromsystems, Nachholkosten aus verzogerten Infrastruktur- und
Kapazitatsentscheidungen sowie vermeidbare Kosten aus Markt- und Regulierungs-
ineffizienzen. Die Kategorien ersetzen keine Kostenrechnung und unterstellen auch keinen
eindeutig optimalen Transformationspfad. Sie helfen aber, strukturell notwendige Investitionen,
Kosten aus unzureichend synchronisierten Ausbauschritten und institutionell vermeidbare
Zusatzkosten voneinander zu trennen und damit Ursachen, Verantwortlichkeiten und Hand-
lungsoptionen klarer zuzuordnen.

Die Unterscheidung ist mehr als begriffliche Ordnung. Aus den drei Kostenarten folgen
unterschiedliche politische und unternehmerische Antworten. Notwendige Umbaukosten
mussen effizient organisiert, aber grundséatzlich akzeptiert werden. Nachholkosten lassen sich
durch schnellere Planung, Genehmigung und Umsetzung reduzieren. Designineffizienzen sind
kein technischer Zwang, sondern Ergebnis institutioneller Ausgestaltung und damit verander-
bar.

2Bundesnetzagentur, ,Bundesnetzagentur verdffentlicht Daten zum Strommarkt 2025", 05.01.2026, https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/
Pressemitteilungen/DE/2026/20260105_Smard.html; Bundesnetzagentur/SMARD, ,Jahresauswertungen 2020 bis 2025, https://www.smard.de



https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2026/20260105_Smard.html
https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2026/20260105_Smard.html
https://www.smard.de
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€/

CHARAKTER

BEISPIELE

KONSEQUENZ

UMBAUKOSTEN

Entstehen zwingend beim
Aufbau eines erneuerbaren
Stromsystems unabhangig
von Planungs-und
Umsetzungsqualitat

Netzausbau,
Reservehaltung,
Flexibilitatsinfrastruktur,
Systemdienstleistungen,
Digitalisierung

Effizient begrenzen, aber
grundsatzlich akzeptieren
und in Standort- und
Industriepolitik einpreisen

NACHHOLKOSTEN

Mehrkosten, weil Netze,
gesicherte Leistung,
Digitalisierung und Prozesse
nicht im gleichen Tempo wie
Erzeugung und Verbrauch
angepasst werden

Redispatch-Kosten aus
verzogertem Leitungsausbau,
fehlende steuerbare
Kapazitaten, schleppender
Rollout intelligenter
Messsysteme (IMSys)

Durch bessere Synchroni-
sierung, Priorisierung und
Umsetzung begrenzen

Kosten aus unvollstandigen
Anreizstrukturen,
institutioneller Komplexitat
und fehlender
Synchronisierung

Fehlende raumliche
Preissignale, unzureichende
Flexibilitatsmarktintegration,
requlatorische Parallelitat

Unmittelbares Handlungsfeld,
kein technischer Zwang,
sondern institutionelle
Gestaltungsaufgabe

Quelle: Eigene Darstellung

Notwendige Umbaukosten entstehen, weil ein Stromsystem mit hohem Anteil wetterabhangiger
Einspeisung andere Infrastruktur bendtigt als ein fossil gepragtes System. Es braucht mehr
Transportkapazitat, mehr Mess- und Steuerungstechnik, mehr Flexibilitatsoptionen und mehr
Absicherung flr Phasen geringer erneuerbarer Erzeugung. Das bedeutet allerdings nicht
zwangslaufig, alle bestehenden Instrumente aufzustocken: Der Bedarf an klassischer
Regelleistung etwa ist seit Beginn der Energiewende eher rlicklaufig. Netzausbau,
Digitalisierung, Reservehaltung und Flexibilitatsinfrastruktur gehdren zum neuen Systemdesign
und sind keine nachgelagerten Erganzungen. Der Kostentreiber ist deshalb weniger die einzelne
Erzeugungstechnologie als der Aufbau eines Stromsystems mit anderer physikalischer,
raumlicher und zeitlicher Logik.

Wie groB dieser Block ist, zeigt der Netzinvestitionsbedarf. Der Netzentwicklungsplan
2037/2045 veranschlagt fir das Ubertragungsnetz je nach Szenario rund 365 bis 392 Mrd. Euro
bis 2045. Schatzungen, die zusatzlich die Verteilnetze einbeziehen, kommen auf eine
GroBenordnung von rund 650 Mrd.?Euro. Das sind kumulierte Investitionen Gber zwei
Jahrzehnte, die Uber Netzentgelte refinanziert werden, keine jahrliche Belastung. Sie zeigen
nicht den exakten Preis der Energiewende, markieren aber die GroBenordnung des strukturellen
Investitionsbedarfs. Einzuordnen sind diese zudem im Vergleich zur Alternative: Auch Erhalt
und Reinvestition eines fossil gepragten Systems hatten erhebliche Mittel gebunden. Ein Teil
dieser Investitionen ware also ohnehin angefallen und ist nicht allein der Energiewende
zuzurechnen.

3Vgl. Ubertragungsnetzbetreiber (50Hertz, Amprion, TenneT Germany und TransnetBW), ,Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (2025), 2. Entwurf*,
verdffentlicht am 16.03.2026, https://www.netzentwicklungsplan.de/en/node/58076; sowie Tom Bauermann, Patrick Kaczmarczyk, Tom Krebs, ,Ausbau
der Stromnetze: Investitionsbedarfe", IMK Study 97, Dezember 2024, https://www.boeckler.de/de/pressemitteilungen-2675-studie-berechnet-
investitionsbedarf-in-deutsche-stromnetze-65371.htm



https://www.netzentwicklungsplan.de/en/node/58076
https://www.boeckler.de/de/pressemitteilungen-2675-studie-berechnet-investitionsbedarf-in-deutsche-stromnetze-65371.html
https://www.boeckler.de/de/pressemitteilungen-2675-studie-berechnet-investitionsbedarf-in-deutsche-stromnetze-65371.html
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Ein Teil der aktuellen Mehrkosten lasst sich als Nachholkosten beschreiben. Gemeint sind
Kosten, die entstehen, wenn Netze, gesicherte Leistung, Digitalisierung und operative Prozesse
nicht ausreichend mit erneuerbarer Erzeugung, neuen Verbrauchsanwendungen und
Flexibilitatsbedarfen Schritt halten. Damit ist keine Abweichung von einem perfekten
Masterplan gemeint, sondern eine mangelnde Synchronisierung im Systemumbau.
Nachholkosten entstehen dort, wo daraus zusatzliche Eingriffe, Reservebedarfe,
Anschlussengpasse oder ungenutzte Flexibilitat resultieren. Die von der Bundesregierung
eingesetzte unabhangige Expertenkommission ,Energie der Zukunft” verweist in ihrem
Monitoringbericht 2025 auf den langsam verlaufenden Netz- und Infrastrukturausbau sowie den
schleppenden Zubau steuerbarer Kapazitaten als zentrale Belastungsfaktoren.

Besonders sichtbar wird diese Licke im Netzengpassmanagement: Wenn
Erzeugungskapazitaten schneller wachsen als die Transport- und Steuerungsfahigkeit des
Netzes, muss Strom aus erneuerbaren Anlagen in Engpasssituationen abgeregelt und die
Nachfrage an anderer Stelle durch konventionelle Kraftwerke gedeckt werden.

Die Kosten des Netzengpassmanagements missen allerdings differenziert gelesen werden.
Nach dem Hochstwert von rund 4,2 Mrd. Euro im Jahr 2022 sanken sie zunachst auf rund 3,3
Mrd. Euro 2023 und knapp 3,0 Mrd. Euro 2024, bevor sie 2025 wieder leicht auf vorlaufig rund 3,1
Mrd. Euro stiegen. Davon entfielen rund 1,2 Mrd. Euro auf Redispatch mit konventionellen
Anlagen und rund 0,4 Mrd. Euro auf den finanziellen Ausgleich abgeregelter Erneuerbarer, der
Rest verteilt sich auf Netzreserve und Countertrading. Fur die strukturelle Netzsituation sollte
deshalb neben der Kostenhdhe auch das physische Eingriffsvolumen betrachtet werden: Dieses
lag 2022 beirund 33 TWh, stieg 2023 auf rund 34 TWh und lag 2024 wie 2025 bei rund 30,3 TWh.*
Der Kostenhdhepunkt 2022 war damit nicht nur Folge zusatzlicher physischer Eingriffe, sondern
zu einem erheblichen Teil ein Preiseffekt: Da Redispatch-Vergltungen marktpreisbasiert
berechnet werden, erhdhten die stark gestiegenen Gas- und Kohlepreise die Auszahlungen.

Redispatch- und Abregelungsmengen sind allerdings nicht schon fir sich genommen ein
eindeutiger Ineffizienzbeleg. Ein gewisses MaB an Abregelung kann Teil einer kosteneffizienten
Netzplanung sein, weil ein Netz, das jede seltene Einspeisespitze vollstandig aufnehmen kann,
volkswirtschaftlich Gberdimensioniert ware. Aussagekraftig wird der Befund erst im Verhaltnis
von Umfang, Kosten und rédumlicher Konzentration zu Netzausbaukosten, Gesamtsystemkosten
und betroffenen Marktakteuren. Problematisch sind Redispatch und Abregelung vor allem dort,
wo Eingriffe dauerhaft regional konzentriert auftreten, Netzanschlisse blockieren oder
Flexibilitat mangels Daten, Steuerbarkeit oder Anreizen nicht genutzt wird.

Vor diesem Hintergrund spricht weniger die bloBe Existenz von Redispatch und Abregelung fir
einen strukturellen Engpass, sondern deren dauerhaftes und regional konzentriertes Auftreten.
2025 lagen rund 65 Prozent der den EE-Abregelungen zugrunde liegenden Netzengpasse im
Ubertragungsnetz, nach 74 Prozent im Vorjahr. Der weiterhin (iberwiegende Anteil der
Ubertragungsnetzengpasse spricht daflir, den verzdgerten Leitungsausbau als wesentlichen
Treiber der Nachholkosten einzuordnen. Zugleich zeigt der Anstieg des Anteils der
Verteilnetzengpéasse von 26 auf 35 Prozent, dass zunehmend auch der Ausbau und die bessere
Steuerung der Verteilnetze in den Blick genommen werden muissen.®

4wdsBundesnetzagentur/SMARD, ,Netzengpassmanagement im Q4 und Gesamtjahr 2025: MaBnahmenvolumen im Gesamtjahr stabil’, 30.03.2028,
https://www.smard.de/page/home/topic-article/444/219906/massnahmenvolumen-im-gesamtjahr-stabil.



https://www.smard.de/page/home/topic-article/444/219906/massnahmenvolumen-im-gesamtjahr-stabil
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Wenn Netzentgelte starker an Kostenverursachung, Kapazitatsinanspruchnahme und
netzdienlichem Verhalten ausgerichtet werden, wandelt sich ihre Funktion: Aus einem
Instrument zur Refinanzierung bestehender Netze wird so ein Instrument der System-
koordination. Der Hebel liegt hier bei klareren Anreizen und besserer Abstimmung zwischen
Markt, Netz und Investitionsrahmen, nicht bei zusatzlicher Technik. Anders als Umbau- und
Nachholkosten lassen sich Designineffizienzen nicht direkt beziffern, weil sie messen, was ein
besseres Marktdesign einsparen wirde, und sich nur aus Modellrechnungen ergeben. Far die
Einordnung genlgt deshalb zunachst die Richtung: Bie Umbaukosten dominieren die
Investitionsvolumina, die Nachholkosten sind Uber das Engpassmanagement sichtbar und
Designineffizienzen bilden den am schnellsten beeinflussbaren Block.

34 TWh
33 TWh

‘_.\o'TWh

NETZENGPASSMANAGEMENT-KOSTEN (Mrd. €)
PHYSISCHE EINGRIFFSMENGE (TWh)

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Bundesnetzagentur/SMARD

Dass Nachholkosten und Designineffizienzen fortbestehen, liegt auch an der Investitionslogik
der beteiligten Akteure. Netzausbau, steuerbare Kapazitaten, Speicher und Flexibilitats-
infrastruktur entfalten ihren Wert nicht isoliert, sondern im Zusammenspiel. Wer frih investiert,
schafft Vorleistungen, von denen auch andere profitieren kénnen, ohne sich an den Kosten oder
Risiken zu beteiligen. Das gilt etwa fr vorgezogenen Netzausbau, der spatere Erzeugungs-und
Speicherprojekte erleichtert, oder fur industrielle Lastflexibilitat, die Systemkosten senken
kann, ohne dass der Nutzen vollsténdig beim investierenden Unternehmen anfallt. Das kann zu
verzogerten oder unkoordinierten Investitionsentscheidungen flhren.

Okonomisch ist das ein Koordinationsproblem: Die relevanten Investitionen sind komplementéar
und ihre Nutzen fallen haufig nicht vollstandig beim jeweils investierenden Akteur an. Deshalb
reicht es nicht, einzelne Technologien zu férdern. Marktdesign und Kapazitatsrahmen mussen
Erwartungen, Investitionssignale und operative Schnittstellen so ausrichten, dass Investitionen
in Netze, Flexibilitat, Speicher und gesicherte Leistung besser zusammenpassen. So fligen sich
getrennte EinzelmaBnahmen zu einem konsistenten Ubergangspfad mit geringeren
vermeidbaren Zusatzkosten zusammen.
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3. Versorgungssicherheit durch unterschiedliche Systembausteine

Die Kostenfrage fihrt damit unmittelbar zur operativen Frage der Versorgungssicherheit in
einem starker wetterabhangigen Stromsystem. Die 6ffentliche Debatte flihrt diese Diskussion
haufig als Technologievergleich: Batteriespeicher oder steuerbare Kraftwerke,
nachfrageseitige Flexibilitat oder neue Kraftwerkskapazitaten. Entscheidend ist jedoch, welche
Engpésse abgesichert werden missen und welche Bausteine dafir jeweils geeignet sind.

Diese Zuordnung ist zugleich eine Kostenfrage. Wo Bausteine fehlen oder unkoordiniert
nebeneinanderstehen, entstehen genau die Nachholkosten und Designineffizienzen aus Kapitel
2:abgeregelter Strom mangels Netz, Reservevorhaltung mangels gesicherter Leistung,
ungenutzte Lastflexibilitat mangels Marktzugang.

Ein Stromsystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energien muss mehrere Engpéasse gleichzeitig
beherrschen: kurzfristige Schwankungen im Minuten- und Stundenbereich, raumliche
Unterschiede zwischen Erzeugung und Verbrauch, langere Knappheitsphasen bei geringer
Wind-und Solarstromerzeugung sowie lokale Netzengpésse. Batteriespeicher, Netze,
steuerbare Kraftwerke und steuerbare Lasten erflllen dabei unterschiedliche Funktionen. Sie
wirken Uberwiegend komplementar, kénnen sich in einzelnen Anwendungen aber Uberlappen
oder gegenseitig verdrangen. In der Regel ersetzen sie einander daher nicht vollstandig,
sondern erganzen sich in unterschiedlichen Systemfunktionen.®

Raumlicher Ausgleich

rietge vonEramgunguna Apeheniolingeer - Lokal et
Verbrauch PP P 9P 9

BATTERIE-
SPEICHER
NETZINFRA-

@ lErzNrRS es YY) YY)
STEUERBARE

@ KRAFTWERKE oo o eoe b
STEUERBARE

@ LASTEN 000 L 1 J ® [ 1
Auspragung Bedeutung
eee hoch erfiillt die Funktion direkt, technisch gut geeignet und systemisch relevant
ee mittel kann beitragen, ist aber nicht der priméare Hebel
e  begrenzt kann in bestimmten Fallen helfen, stoBt aber strukturell oder technisch schnell an Grenzen
o gering erfiillt die Funktion kaum oder nur indirekt

Quelle: Eigene Darstellung

®Hinzu kommen Europaische Marktkopplung und Interkonnektoren, die ebenfalls zur ausreichenden Verfligbarkeit von Leistung und Energie im System
beitragen, indem sie Erzeugung und Last ber Grenzen ausgleichen. Sie werden hier nicht vertieft, weil der Fokus auf den inlandischen
Systembausteinen und den damit verbundenen Kosten- und Marktdesignfragen liegt. Gleiches gilt fiir Langzeitspeicher jenseits der H,-Option, deren
Systembeitrag derzeit noch begrenzt ist.
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Die Bewertung in Abbildung 3 beschreibt typische Systembeitrage im inlandischen
Stromsystem. In konkreten Netzsituationen kdnnen einzelne Bausteine anders wirken: Speicher
und steuerbare Kraftwerke sind standortgebunden, steuerbare Lasten hangen vom jeweiligen
Prozess ab, und Netzinfrastruktur ermoglicht Flexibilitat, stellt sie aber nicht selbst bereit.

Batteriespeicher leisten vor allem kurzfristige Flexibilitat. Sie kdnnen Strommengen zeitlich
verschieben, Preisspitzen dampfen, Systemdienstleistungen erbringen und lokale
Netzsituationen entlasten. Ob sie tatsachlich system- oder netzdienlich wirken, hangt jedoch
von Betriebsweise, Preissignalen und Netzanschlussregeln ab. Ihre Starke liegt in hoher
Reaktionsgeschwindigkeit und kurzer Aktivierungsdauer. Damit eignen sie sich besonders fur
Markte, in denen schnelle Anpassungen von Erzeugung oder Verbrauch vergUtet werden, etwa
im Regelenergiemarkt sowie im Day-Ahead- und Intraday-Handel. Dort beschaffen
Ubertragungsnetzbetreiber Kapazitaten, die kurzfristig zur Stabilisierung der Netzfrequenz
eingesetzt werden kénnen.

Die Marktdynamik bei Batteriespeichern ist hoch, ihre heutige Dimensionierung zeigt aber
zugleich die Grenze ihrer aktuellen Systemfunktion. Die Bundesnetzagentur weist fir Mitte
Oktober 2025 deutschlandweit rund 2,4 GW GroBbatteriespeicherleistung mit rund 3,2 GWh
nutzbarer Kapazitat aus; geplant waren weitere 5,0 GW und 10,4 GWh. Ende 2024 lagen allein bei
den Ubertragungsnetzbetreibern Anschlussanfragen tiber rund 226 GW vor.” Diese Werte
erfassen nur GroBbatteriespeicher, keine in privaten Haushalten installierte Speicherkapazitat,
und sollten nicht als belastbares Kapazitatssignal gelesen werden. Die Anschlussanfragen
zeigen Investitionserwartungen und ungeldste Netzanschlussfragen, keine genehmigungsfahige
Systemkapazitat.

Steuerbare Kraftwerke decken einen anderen Teil des Problems ab. Sie sichern Leistungin
langeren Knappheitsphasen, insbesondere wenn Wind- und Solarstrom Uber viele Stunden oder
mehrere Tage nicht ausreichend verflgbar sind. Genau hier setzt der Kapazitatsmechanismus
des Strom-Versorgungssicherheits- und Kapazitatengesetzes an, der Langzeitkapazitaten
adressiert, die Uber mindestens zehn aufeinanderfolgende Stunden ihre Leistung bereitstellen
konnen. Gaskraftwerke stehen damit nicht in einem einfachen Entweder-oder-Verhaltnis zu
Batteriespeichern. Sie adressieren langere Knappheitsphasen, in denen kurzfristige Speicher
nicht ausreichen.

Eine Auswertung der offiziellen Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur ergibt fir Ende 2025
rund 29,4 GW in Betrieb befindliche Erdgas-Kraftwerksleistung. Parallel verzeichnet der
Szenariorahmen Gas/Wasserstoff 2025 neue Gaskraftwerksanfragen mit einer Gasan-
bindungskapazitat von insgesamt rund 46 GW.8 Die Pipeline zeigt vor allem, dass Marktakteure
mit klnftigen Erlés- und Absicherungsmechanismen rechnen und steuerbare Kapazitat als
relevantes Feld ansehen. Sie ist jedoch nicht mit realisierbarer Kraftwerksleistung oder einem
belastbaren Kapazitatsbedarf gleichzusetzen. Ob daraus tatsachlich Kraftwerksprojekte
werden, entscheidet sich vor allem an der Refinanzierung. Kraftwerke, die systemisch fur
seltene Knappheitsphasen bendtigt werden, lassen sich im Energy-Only-Markt nur schwer
finanzieren, wenn ihre Einsatzstunden sinken und ihre Erldse stark von wenigen Preisspitzen
abhangen.

"Bundesnetzagentur, ,Stromspeicher”, Stand 15.10.2025, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Speicher/start.
html; Bundesnetzagentur/SMARD, ,Status quo der Batteriespeicheranfragen 2024", https://www.smard.de/page/home/topic-article/444/218412/
status-quo-der-batteriespeicheranfragen-2024.

8Bundesnetzagentur, Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur’, Datenstand 03.11.2025, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/
ElektrizitaetundGas/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/Kraftwerksliste/start.html; Bundesnetzagentur, ,Netzentwicklungsplan Gas und
Wasserstoff; Genehmigung Szenariorahmen Gas/Wasserstoff 2025-2037/2045, Anlage 3: Gaskraftwerksliste”, 30.04.2025, https://www.
bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/NEP/Gas/start.html
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Die reqgulatorische Aufgabe besteht darin, kurzfristige Flexibilitat, gesicherte Leistung und
Dekarbonisierungspfad zusammenzufihren. Steuerbare Kraftwerke konnen
Versorgungssicherheit inlangeren Knappheitsphasen bereitstellen. Damit sie nicht zu fossilen
Lock-ins fUhren, muss ihr Investitionsrahmen mit klaren Anforderungen an Umristbarkeit,
Emissionspfade und langfristige Klimakompatibilitat verbunden werden. H,-Readiness bleibt
sonst ein Etikett. Belastbar wird sie erst, wenn technische UmrUstbarkeit,
Infrastrukturanschluss, Brennstoffverfigbarkeit und zeitliche Umstellungspflichten konkret
definiert werden.

Noch nicht systematisch erschlossen ist die nachfrageseitige Flexibilitat. Dazu zahlen
industrielle GroBverbraucher, die Produktionsprozesse in Niedrigpreisstunden verlagern,
Warmepumpen mit thermischen Speichern, Elektrofahrzeuge mit gesteuertem oder
bidirektionalem Laden sowie perspektivisch kleinere flexible Verbraucher in aggregierten
Portfolios. Systemisch wirksam wird diese Flexibilitét jedoch erst, wenn sie steuerbar, messbar
und vermarktbar ist. Steuerbare Lasten kdnnen dann kurzfristige Engpasse entlasten, negative
Preisereignisse besser nutzen und den Bedarf an zusatzlicher Erzeugungs- oder Speicher-
kapazitat reduzieren.

Der Vorteil liegt in der Nutzung bestehender Verbrauchsprozesse: Lasten werden zeitlich
verschoben, statt zwingend neue Erzeugungs- oder Speicherkapazitat aufzubauen. Sie ersetzen
weder Batteriespeicher noch steuerbare Kraftwerke. Sie kdnnen aber Lastspitzen reduzieren
und Verbrauch in Stunden mit hoher erneuerbarer Einspeisung verlagern. In einem Strom-
system mit 573 Stunden negativer Day-Ahead-Preise und zugleich relevanten Knappheitsspitzen
ist diese Funktion wirtschaftlich und systemisch bedeutsam.

Bislang bleibt dieses Potenzial jedoch strukturell untererschlossen. Der Engpass liegt weniger in
der technischen Machbarkeit als in den operativen, regulatorischen und wirtschaftlichen
Voraussetzungen: dynamische Preissignale, geeignete Bilanzierungsprozesse, digitale Mess-
und Steuerungstechnik, aggregationsfahige Vermarktungsmodelle und standardisierte
Schnittstellen zwischen Verbrauchern, Lieferanten, Direktvermarktern und Netzbetreibern.
Hinzu kommt, dass Informations-, Bewertungs- und Umsetzungskosten flr viele Akteure im
heutigen Rahmen hdher sein kdnnen als der erwartete Nutzen. Ohne intelligente Messsysteme
(iMSys), steuerbare Prozesse und tragfdhige Erlésmodelle bleibt Lastflexibilitdt weitgehend
theoretisch. Mit ihnen kann sie zu einem eigenstandigen Flexibilitatsprodukt werden.

Die Frage der Lastflexibilitadt verweist zugleich auf einen allgemeineren Punkt: Aktuelle
Netzzuverlassigkeit und langfristige Versorgungssicherheit sind nicht dasselbe. Die aktuelle
Netzzuverlassigkeit ist in Deutschland weiterhin hoch. Fir 2024 meldete die
Bundesnetzagentur eine durchschnittliche Stromunterbrechungsdauer je angeschlossenem
Letztverbraucher von 11,7 Minuten. 2023 lag dieser sogenannte SAIDI-Wert noch bei 12,8
Minuten.’Der Wert ist ein wichtiger Indikator fir die aktuelle Netzzuverlassigkeit, beantwortet
aber nicht die Frage, wie langfristige Versorgungssicherheit in einem Stromsystem mit hohem
Anteil wetterabhangiger Erzeugung gewahrleistet wird. Daflr muss praziser unterschieden
werden, welche Bausteine kurzfristige Flexibilitat, raumliche Integration, lokale Entlastung und
gesicherte Leistung bereitstellen.

9Bundesnetzagentur, ,Versorgungsunterbrechungen Strom in 2024 gegenlber Vorjahr gesunken”, 09.10.2025, https://www.bundesnetzagentur.de/
SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2025/20251009_Saidi_Strom.html



https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2025/20251009_Saidi_Strom.html
https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2025/20251009_Saidi_Strom.html

GP'S

CONSU LTl NG GP+S EXPERT VIEW

ENERGIEWENDE ALS SYSTEMFRAGE

Kein einzelner Baustein tragt die Versorgungssicherheit flr sich. Sie ergibt sich aus dem
Zusammenwirken von Netzen, Speichern, steuerbaren Lasten und gesicherter Leistung, im
Betrieb wie im regulatorischen Rahmen. Ob dieses Zusammenwirken gelingt, entscheidet sich
weniger an der Technik als an der Koordination. Komplementare Bausteine entfalten ihren Wert
erst, wenn Marktregeln, Netzanschluss und Investitionssignale sie aufeinander ausrichten. Das
ist genau die Logik, die in Kapitel 2 die Designineffizienzen erklart.

4. Preise, Kosten und Wettbewerbsfahigkeit

Die beschriebenen Systemengpasse schlagen sich in Strompreisen und Kostenbelastungen
nieder. Fehlen Netze, entstehen Redispatch- und Engpassmanagementkosten, die in die
Netzentgelte einflieBen. Wird steuerbare Kapazitat nicht investitionssicher bereitgestellt,
steigen die Kosten fir Reserve- und Absicherungsinstrumente. Bleibt Flexibilitat unzureichend
in Markt-und Netzprozesse integriert, entstehen vermeidbare Systemintegrationskosten.
Strompreise spiegeln damit nicht allein die Erzeugungskosten, sondern auch die Licken im
Systemdesign.

Flr die Wettbewerbsdebatte muss zunachst klar sein, welche PreisgroBe gemeint ist.

Haushaltsstrompreise, GroBhandelspreise, Neuvertragsangebote, Bestandskundentarife und
effektive Industriepreise beschreiben unterschiedliche Realitaten. Wer sie vermischt, kommt
schnell zu falschen Aussagen Uber die tatsachliche Belastung einzelner Verbrauchergruppen.

Im Haushaltssegment weist die BDEW-Strompreisanalyse fir 2026 einen durchschnittlichen
Preis fir neue und angebotene Tarife von 37,0 ct/kWh aus. Die amtliche Destatis-Erhebung
zeigt zugleich, dass der tatsachlich gezahlte durchschnittliche Haushaltsstrompreis im zweiten
Halbjahr 2025 bei 40,55 ct/kWh lag. Die Differenz erklart sich unter anderem durch
Bestandsvertrage, Grundversorgung und verzogerte Tarifweitergaben. Flr Verbraucherinnen
und Verbraucher ist der Haushaltsstrompreis die unmittelbar sichtbare GréBe und daher auch
im politischen Diskurs oft prasent. Fir die industrielle Standortfrage ist er jedoch nur begrenzt
aussagekraftig.’

Fir Unternehmen zahlt die effektive Stromkostenposition. Sie hangt von Verbrauchsmenge,
Lastprofil, Standort, Beschaffungsstrategie, Netzentgelten, Entlastungstatbestanden und der
zeitlichen Passung von Verbrauch und Erzeugung ab. Entsprechend weit gehen die
ausgewiesenen Preisniveaus auseinander. Nach der BDEW-Strompreisanalyse lag der Preis flr
Industrie-NeuabschlUsse in der betrachteten Abnahmebandbreite 2026 bei 16,7 ct/kWh. Die
Destatis-Erhebung weist flr Nicht-Haushalte im zweiten Halbjahr 2025 einen
durchschnittlichen Strompreis von 19,22 ct/kWh aus. Flr GroBverbraucher mit mehr als 150.000
MWh Jahresverbrauch lag er dagegen bei 13,07 ct/kWh, etwa auf dem Niveau der zweiten
Jahreshalfte 2021."

wdl Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW), ,BDEW-Strompreisanalyse April 2026, April 2026, https://www.bdew.de/media/
documents/BDEW_Strompreisanalyse_042026.pdf; Statistisches Bundesamt (Destatis), ,Strompreise fiir Haushalte im 2. Halbjahr 2025 um 1,6 %
gestiegen”, Pressemitteilung Nr. 111 vom 31.03.2026, https://www.destatis.de/DE/Presse/Pressemitteilungen/2026/03/PD26_111_61243.html
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Es gibt also nicht den einen Industriestrompreis. Mittelstandische Nicht-Haushaltskunden,
energieintensive GroBverbraucher, Unternehmen mit langfristiger Beschaffung sowie flexible
und weniger flexible Verbraucher stehen vor unterschiedlichen Kostenpositionen. Auch die
Zusammensetzung der Preise variiert: Beim Industriepreis 2026 entfallen laut BDEW 14,2 ct/
kWh auf Beschaffung, Netzentgelt und Vertrieb sowie 2,5 ct/kWh auf staatlich induzierte
Bestandteile, wahrend bei Haushalten Steuern, Abgaben, Umlagen und Netzentgelte den
Endpreis deutlich starker pragen.”? Fir Unternehmen kommt es darauf an, welche
Kostenbestandteile beeinflussbar sind und welche aus Standort, Regulierung und
Abnahmeprofil folgen. Gerade bei stromintensiven Unternehmen kdnnen zudem
Entlastungstatbestande, Netzentgeltregelungen und individuell verhandelte Konditionen die
effektive Belastung erheblich verandern.

Preisstruktur Neuabschluss 2026 - BDEW @ tatsachlich gezahlt (H2 2025) - Destatis inct/kwh
in ct/kWh
@ Haehait 12,6 371 ﬁh Haushalte 40,55
Nicht-Haushalte (@) 19,22
ﬂ Industrie 2,5 16,7
d GroBverbraucher > 150 GWh/a 13,07
- Beschaffung, Netzentgelt, Vertrieb Steuern, Abgaben, Umlagen

Internationaler Vergleich

EU-Industriepreise DE 500 - 2.000 MWh/a GroBverbraucher > 150 GWh/a
@ >2xusa E] 2264 ct/kwh A~/ 13,07 ct/kWh
~ 50 % Uber China ~ 23 % (iber EU-Schnitt (18,37) erhebliche Spreizung je nach
Abnahme & Entlastung

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf BDEW Strompreisanalyse April 2026, Destatis Strompreise flir Haushalte 2.HJ 2025,
|IEA Electricity 2026 und Eurostat Energy in Europe 2026.

Im internationalen Vergleich bleibt die Stromkostenposition energieintensiver Industrie
angespannt, wobei solche Vergleiche Standortindikatoren beschreiben und keine
einzelbetriebliche Kostenposition. Die Internationale Energieagentur weist fur 2025 aus, dass
Strompreise flr energieintensive Industrien in der EU weiterhin mehr als doppelt so hoch lagen
wie in den USA und rund 50 Prozent héher als in China. Innerhalb Europas liegt Deutschland
nicht nur iber dem Durchschnitt, sondern flr bestimmte Kundengruppen am oberen Rand: Flr
mittelgroBe Nicht-Haushaltskunden mit 500 bis 2.000 MWh Jahresverbrauch weist Eurostat im
zweiten Halbjahr 2025 einen Wert von 22,64 ct/kWh aus, rund 23 Prozent Gber dem EU-
Durchschnitt von 18,37 ct/kWh. Bei groBen industriellen Abnehmern fallt die Einordnung anders
aus, wie der genannte Destatis-Wert von 13,07 ct/kWh flir die oberste Verbrauchsklasse zeigt."

?Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW), ,BDEW-Strompreisanalyse April 2026", April 2026, https://www.bdew.de/media/
documents/BDEW_Strompreisanalyse._042026.pdf

¥ International Energy Agency (IEA), ,Electricity 2026", Kapitel ,Prices’, 2026, https://www.iea.org/reports/electricity-2026/prices; Eurostat, ,Energy in
Europe - 2026 edition”, Kapitel ,Electricity and gas prices”, 2026, https://ec.europa.eu/eurostat/web/interactive-publications/energy-2026.
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Der Grund liegt in der Erhebungslogik. Eurostat, Destatis und BDEW erfassen unterschiedliche
Kundengruppen, Vertragsstande und Abnahmeprofile: Eurostat bildet starker das breite Nicht-
Haushaltssegment ab, BDEW-Neuabschllsse zeigen aktuelle Vertragsangebote, Destatis
differenziert zusatzlich nach VerbrauchsgroéBen. Fur groBindustrielle Standortentscheidungen
geben deshalb vor allem die verhandelten Konditionen groBer Abnehmer den Ausschlag, ihre
Netzentgeltposition, das Entlastungsregime, die Beschaffungsstrategie und die
Flexibilitatspotenziale. Gerade hier kann die Kostenposition erheblich vom Durchschnittswert
abweichen.

Die zugespitzte These, Deutschland habe pauschal die hdchsten Strompreise in der EU und
werde durch die Energiewende deindustrialisiert, greift damit zu kurz, weil sie unterschiedliche
PreisgroBen und Kostenarten vermischt. Ebenso verkirzt ware es allerdings, die
Stromkostenfrage zu relativieren: Fir energieintensive Unternehmen bleibt Strom ein
wesentlicher Standortfaktor, und fir bestimmte Kundengruppen ist die Kostenpositionim
europaischen Vergleich tatsachlich angespannt. Weiter fiihrt deshalb nicht die pauschale
Frage, ob die Energiewende Strom teuer macht, sondern die Trennung, welcher Teil der Kosten
strukturell unvermeidbar ist, welcher aus verzdgerter Infrastruktur entsteht und welcher durch
besseres Markt- und Regulierungsdesign sinken kann.

Ubertragt man die Kategorisierung aus Kapitel 2 auf industrielle Stromkosten, wird die Frage
konkret. Ein Teil der Belastung gehort zu den strukturellen Umbaukosten eines erneuerbaren
Stromsystems, denn Netzausbau, Systemdienstleistungen, Reservehaltung und die
Absicherung gesicherter Leistung mUssen finanziert werden. Ein zweiter Teil sind
Nachholkosten aus verzogertem Netzausbau und unzureichender Systemanpassung, sichtbar
etwa in Redispatch- und Engpassmanagementkosten. Hinzu kommen Designineffizienzen:
unvollstandige Flexibilitatsmarkte, requlatorische Parallelitat, fehlende zeitliche und raumliche
Preissignale sowie die begrenzte Integration steuerbarer Lasten. Die deutsche
Stromkostenpaosition lasst sich deshalb nicht allein mit europaischen Klima- und Umweltzielen
erklaren. Unterschiedliche Kostenentwicklungen entstehen auch aus nationalen
Infrastrukturpfaden, Netzentgelt- und Abgabenstrukturen, Entlastungsregimen,
Umsetzungsgeschwindigkeit und Marktdesign. Uber die reine Menge hinaus zahlt fr
Unternehmen damit zunehmend, wann, wo und mit welcher Leistungsspitze Strom verbraucht
wird.

Wirtschaftspolitisch ordnet das die Prioritaten neu. Strukturelle Umbaukosten mussen effizient
begrenzt, aber grundsatzlich in die Standort- und Industriepolitik eingepreist werden.
Nachholkosten sinken mit schnellerem Infrastruktur- und Kapazitatsaufbau.
Designineffizienzen sind das unmittelbarste Handlungsfeld, weil sie keine technische
Notwendigkeit darstellen, sondern aus institutioneller Ausgestaltung folgen. Fir die
Wettbewerbsfahigkeit der Industrie zahlt daher nicht nur die absolute Hohe des Strompreises,
sondern die Fahigkeit, vermeidbare Kostenbestandteile abzubauen und beeinflussbare
Positionen aktiv zu steuern.

¥ International Energy Agency (IEA), ,Electricity 2026", Kapitel ,Prices”, 2026, https://www.iea.org/reports/electricity-2026/prices; Eurostat, ,Energy in
Europe - 2026 edition”, Kapitel ,Electricity and gas prices”, 2026, https://ec.europa.eu/eurostat/web/interactive-publications/energy-2026.
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5. Vier Handlungsfelder fur die nachste Phase der Energiewende

Aus der Analyse folgt vor allem ein Koordinations- und Umsetzungsproblem. Die nachste Phase
der Energiewende entscheidet sich daran, ob Marktregeln, Infrastrukturplanung,
Kapazitatsabsicherung und Unternehmensstrategien auf dieselbe Systemlogik ausgerichtet
werden.

Vier Handlungsfelder stehen dabei im Vordergrund. Erstens muss das Marktdesign zeitliche und
raumliche Knappheiten praziser sichtbar machen. Zweitens missen Netzausbau, Messwesen,
Digitalisierung und netzdienliche Prozesse konsequenter parallelisiert werden. Drittens braucht
gesicherte Leistung einen verlasslichen Investitionsrahmen, der Verflgbarkeit in
Knappheitsphasen honoriert und zugleich mit dem Dekarbonisierungspfad kompatibel bleibt.
Viertens missen Unternehmen ihre Stromkostenposition aktiver steuern, indem sie
Beschaffung, Lastprofil, Eigenerzeugung, Speicher und Flexibilitat integriert betrachten.

Diese vier Handlungsfelder adressieren unterschiedliche Kostenarten und unterschiedliche
Akteure. Marktdesign und Unternehmensstrategien reduzieren vor allem vermeidbare Design-
und Steuerungsineffizienzen. Infrastruktur und Digitalisierung senken Nachholkosten aus
verzogerter Umsetzung. Ein tragfahiger Rahmen fr gesicherte Leistung begrenzt
Investitionsunsicherheit im Ubergang zu einem erneuerbaren Stromsystem. Sie entfalten ihre
Wirkung aber nur gemeinsam: Marktdesign ohne Infrastruktur bleibt abstrakt, Infrastruktur
ohne Flexibilitat teuer, Kapazitatsabsicherung ohne Dekarbonisierungspfad riskant,
Unternehmensstrategie ohne Preissignale begrenzt wirksam. Kurzfristig bieten dabei die
Design-und Steuerungsineffizienzen den groBten Hebel bei geringstem Mitteleinsatz, weil sie
ohne zusatzliche Infrastruktur allein durch einen besseren regulatorischen Rahmen sinken.

HANDLUNGSFELD KOSTENKATEGORIE SCHLUSSELINSTRUMENTE

e Zeitlich, netzbezogen und raumlich differenzierte Knappheitssignale

MARKTDESIGN » Kapazitats- und Anschlusslogiken fir knappe Netzkapazitat
WEITERENTWICKELN Designineffizienzen « Systemdienliche Vergutungslogiken fir Speicher und flexible
Verbraucher

* Zonale oder nodale Preise als weitergehende Marktdesignotion

¢ iMSys-Rollout beschleunigen
INFRASTRUKTUR Nachfolkosten « Semaphore-Prozesse und Datenschnittstellen stabilisieren
PARALLELISIEREN « flexible Netzanschlussvertrage einfiihren

» Kapazitatsrahmen fiir gesicherte Leistung konkretisieren

IN“VESTlTIONSRAHMEN « Verflgbarkeit, flexible Nachfrage und Speicher einbeziehen
HURIGESICHERTE Umbaukosten ¢ Anforderungen an H,-Fahigkeit, Emissionsminderung, Standortwirkung
EEISIUNGSCHAREEN und Kostenverteilung festlegen

« Refinanzierung seltener systemrelevanter Einsdtze ermdglichen

« Lastflexibilitat erschlieBen und vermarkten
STROMKOSTEN Designineffizienzen & ¢ PPAs strukturieren, Eigenerzeugung, Speicher und Lastmanagement
STRATEGISCH STEUERN Nachfolkosten

integrieren
* Regelenergiemarkt fiir steuerbare Lasten nutzen

Quelle: Eigene Darstellung
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Marktdesign weiterentwickeln

Das Marktdesign sollte zeitliche und raumliche Knappheiten starker sichtbar machen. Die
heutige Struktur des deutschen Strommarkts erzeugt ein einheitliches Preissignal fir das
gesamte Marktgebiet. Lokale Netzengpasse werden dadurch nur begrenzt sichtbar. Dadurch
konnen Fehlallokationen entstehen: Speicher entstehen nicht zwingend dort, wo sie
Redispatch-Kosten am starksten reduzieren wirden, industrielle Lastflexibilitat wird nicht
systematisch erschlossen, und Netzanschlisse werden zum Engpass, weil lokale
Netzsituationen kaum in Investitionsentscheidungen einflieBen.

Konkret heiBt das: Netzentgelte sollten starker zeitlich und netzbezogen differenziert werden,
knappe Anschluss- und Netzkapazitaten missen besser in Investitionsentscheidungen sichtbar
werden, und systemdienliches Verhalten sollte verlasslicher verglitet werden. Das gilt fur
Speicher ebenso wie fur flexible Verbraucher und Erzeuger. Die Weiterentwicklung der
Netzentgeltsystematik zeigt, dass es hier nicht um technische Detailkorrekturen geht, sondern
um Anreizstrukturen des kinftigen Stromsystems. Solche Signale mUssen nicht zwingend Uber
eine Aufteilung der Strompreiszone erfolgen; auch Netzentgelte, Anschlussbedingungen oder
netzdienliche Vergltungsmechanismen kdnnen raumliche Knappheiten abbilden. Das im Juli
2026 vom Kabinett als Gesetzentwurf beschlossene Netzanschlusspaket geht in diese Richtung:
Stark ausgelastete Netzgebiete sollen als kapazitatslimitiert ausgewiesen werden kénnen,
verbunden mit abgestuften Konsequenzen fr Abregelung und Anschluss. Wie stark solche
Instrumente wirken, hangt allerdings von ihrer konkreten Ausgestaltung, ihrer Vereinbarkeit mit
dem europaischen Entschadigungsanspruch bei netzbedingter Abregelung und den
Auswirkungen auf die Investitionssicherheit der Erneuerbaren ab. Raumlich und zeitlich
differenzierte Signale verandern aber auch die Verteilung zwischen Regionen,
Verbrauchergruppen und Geschaftsmodellen. Umso wichtiger ist eine Ausgestaltung, die
Effizienzgewinne, Standortwirkungen und Ubergangsfristen gemeinsam beriicksichtigt.

Ein abrupter Systemwechsel ist daflr nicht zwingend erforderlich. Auch innerhalb des
bestehenden Rahmens lassen sich Knappheiten besser sichtbar machen und in 6konomische
Anreize Ubersetzen: Uber dynamischere Netzentgelte, netzdienliche Anschlusskonzepte,
bessere Vermarktungsmaoglichkeiten fur Flexibilitat sowie Preissignale, die zeitliche Knappheit,
lokale Netzrestriktionen und Systemnutzen differenzierter abbilden. Marktakteure brauchen
Signale, die nicht nur Durchschnittspreise abbilden, sondern tatsachliche Engpasse: Zeit, Ort,
Netzkapazitat und gesicherte Verfligbarkeit. Gleichzeitig missen diese Signale so ausgestaltet
sein, dass sie Investitionsentscheidungen nicht durch zusatzliche Unsicherheit erschweren.

Infrastruktur parallelisieren

Netzausbau bleibt zentral, reicht allein aber nicht aus. Ein erneuerbares, dezentrales und starker
elektrifiziertes Stromsystem braucht physische Transportkapazitat, digitale Mess- und
Steuerungsfahigkeit sowie funktionierende netzdienliche Prozesse. Diese Elemente mUssen
zusammen geplant und umgesetzt werden. Andernfalls entstehen neue Engpasse: dynamische
Tarife bleiben ohne intelligente Messsysteme begrenzt wirksam, steuerbare Verbraucher kdnnen
ohne digitale Schnittstellen kaum systematisch eingebunden werden, und Redispatch-Prozesse
bleiben fehleranfallig, wenn Datenflisse zwischen Netzbetreibern, Anlagenbetreibern und
Marktakteuren nicht stabil funktionieren.
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Der Engpass liegt deshalb nicht allein im physischen Netzausbau. Er liegt auch in der operativen
Umsetzung. Digitalisierung, Messwesen und Marktkommunikation sind daftr keine
Randthemen, sondern Voraussetzung daflr, dass neue Marktmodelle und Flexibilitatsoptionen
tatsachlich nutzbar werden. Das zeigt sich etwa bei Energy Sharing: Der regulatorische Rahmen
ist geschaffen und Energy Sharing seit Juni 2026 im bestehenden Lieferanten- und
Bilanzkreismodell grundsatzlich umsetzbar. Die breitere Skalierung bleibt jedoch anspruchsvoll,
weil geeignete Dienstleistungsangebote sowie Mess-, Daten- und Abrechnungsprozesse noch
nicht flachendeckend etabliert sind. Im Kleinen zeigt Energy Sharing, was generell gilt: Ein
Gesetz schafft die Mdglichkeit, breit nutzbar wird die Funktion erst durch operative
Prozessfahigkeit.

Ein weiterer Hebel in der Ubergangsphase sind kapazitatsbasierte, flexible Netzanschluss-
vertrage. Urspringlich aus der Branche eingebracht, greift das Netzanschlusspaket die
Grundlogik auf: neue Erneuerbare-Anlagen auch bei begrenzter Netzkapazitat schneller
anzuschlieBen, wenn das Abregelungsrisiko vorab definiert und zugeordnet wird. Der
Mechanismus ist allerdings umstritten, weil er den Anschluss in kapazitatslimitierten Gebieten
an einen teilweisen Verzicht auf Abregelungsentschadigung knlpft und damit Risiken vom Netz
auf die Anlagenbetreiber verschiebt. Erganzend soll die Anschlussvergabe vom reinen Wind-
hundprinzip starker auf den Projektreifegrad umgestellt werden. Das ersetzt keinen Netzausbau,
kann aber Anschlussgeschwindigkeit, Investitionsplanbarkeit und Netzrestriktionen besser
austarieren. Knappe Netzkapazitat wirde damit dber administrative Verwaltung hinaus in
transparente Anschluss- und Investitionsentscheidungen Gberfihrt.

Infrastrukturpolitik ist damit mehr als Leitungsbau. Netze, Messsysteme, Datenprozesse,
Anschlusslogiken und Flexibilitatsmechanismen missen nicht nur parallel entstehen, sondern in
Planung, Regulierung und Umsetzung zusammenlaufen. Sonst werden einzelne Fortschritte an
anderer Stelle wieder durch Engpéasse begrenzt.

Investitionsrahmen fur gesicherte Leistung schaffen

Gesicherte Leistung braucht einen tragfahigen Investitionsrahmen. Steuerbare Kraftwerke
werden in einem Stromsystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energien vor allem flr seltene,
aber systemkritische Knappheitsphasen bendtigt. Das entspricht 6konomisch der Grundlogik
des Peak-Load Pricing: Kapazitaten, die nur in wenigen Spitzenlaststunden gebraucht werden,
mussen in diesen Stunden nicht nur ihre variablen Kosten, sondern auch einen Teil ihrer
Fixkosten decken. Je seltener diese Einsatzstunden werden und je unsicherer die kiinftigen
Preisspitzen sind, desto schwieriger wird eine Refinanzierung allein Uber den Stromverkauf.

Mit dem im Juli 2026 in Kraft getretenen Strom-Versorgungssicherheits- und Kapazitatengesetz
ist die Frage aus der Debatte in die konkrete Ausgestaltung Gbergegangen. Es erganzt den
Energy-Only-Markt um einen Kapazitatsmechanismus und sieht ein stufenweises Ausschrei-
bungsverfahren flr zunachst rund 11 GW steuerbarer Kapazitat vor, die Gber 15 Jahre verflgbar
gehalten werden muss; davon sind rund 9 GW als Langzeitkapazitat fur langere Knappheits-
phasen wie Dunkelflauten vorgesehen, verteilt auf zwei Gebotstermine im Jahr 2026. Damit
verschiebt sich die entscheidende Frage von der grundsatzlichen Notwendigkeit auf die Aus-
gestaltung: Verflgbarkeitsanforderungen, Standortsignale, die Einbindung flexibler Nachfrage
und vor allem die Finanzierung und Verteilung der Kosten.
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Ein Kapazitatsmechanismus sollte deshalb nicht Erzeugungskapazitat als Selbstzweck
verguten, sondern verlassliche Leistung in Knappheitsphasen honorieren. Gleichzeitig muss
sein Design Mitnahmeeffekte, Uberdimensionierung und dauerhafte Zusatzkosten begrenzen.
MaBgeblich ist, welche Verflgbarkeit, Emissionsanforderungen und Systembeitrage kontrahiert
werden. Ausgeschrieben wird nicht ,Gas”, sondern gesicherte Verflgbarkeit. H -Fahigkeit,
Umrdstbarkeit und klare Emissionspfade sind die Voraussetzung daflr, dass
Versorgungssicherheit nicht zu fossilen Lock-ins fuhrt.

So lasst sich auch die Gaskraftwerksdebatte praziser fihren. Neue steuerbare Kraftwerke
erflllen eine andere Systemfunktion als Speicher, Lastflexibilitat oder Netzausbau: die
Absicherung langerer Knappheitsphasen. Der Investitionsrahmen muss deshalb gesicherte
Leistung ermaglichen, ohne kurzfristige Flexibilitat zu verdrangen oder langfristige
Dekarbonisierungspfade zu blockieren.

Stromkosten strategisch steuern

Fir Unternehmen wird Strom starker zur strategischen SteuerungsgroBe. Klassische
Beschaffungsoptimierung reicht in einem volatileren Stromsystem nur noch begrenzt aus.
Wichtiger wird, wie Unternehmen Beschaffung, Lastprofil, Eigenerzeugung, Speicher,
Flexibilitat und Standortentscheidungen miteinander verbinden. Die Handlungsspielraume
unterscheiden sich dabei deutlich nach Verbrauchsprofil, Prozessflexibilitat, Standort und
Anschlussleistung. Wer Stromverbrauch in Stunden mit hoher erneuerbarer Einspeisung und
niedrigen Preisen verlagern kann, reduziert Beschaffungskosten. Wer steuerbare Lasten am
Regelenergiemarkt oder Uber Flexibilitatsprodukte vermarktet, kann zusatzliche
Erlésmoglichkeiten erschlieBen. Wer Eigenerzeugung, Speicher und Lastmanagement
integriert, verandert zugleich sein Netzanschluss- und Risikoprofil. Entscheidend ist dabei
weniger der Zugriff auf alle Optionen als die realistische Einordnung der eigenen
Steuerungsfahigkeit: Ein Unternehmen mit verschiebbaren Prozessen und eigener
Anschlussleistung hat andere Hebel als ein durchlaufender Grundlastverbraucher, und die
falsche Selbsteinschatzung ist teurer als der verzogerte Einstieg.

Strom wird damit flr einen groBeren Kreis von Unternehmen zu einem Teil von
Produktionsstrategie, Investitionsplanung und Geschaftsmodell. FUr energieintensive
Unternehmen ist diese Perspektive nicht neu. Sie erweitert sich aber um zusatzliche
Dimensionen wie Flexibilitdt, Eigenerzeugung, Speicherintegration und Netzanschlussstrategie.
Zunehmend relevant wird sie auch fir gewerbliche Verbraucher, Immobilienportfolios und
Flottenbetreiber sowie fir Akteure, die Gber Eigenerzeugung selbst zu Prosumern werden
konnen.

Operativ heiBt das: Energiekompetenz muss naher an Produktion, Einkauf, Regulierung und
Unternehmensentwicklung ricken. Nicht jedes Unternehmen kann daraus im gleichen Umfang
Handlungsspielraume ableiten. Aber wer diese Perspektive frih entwickelt, kann Kostenrisiken
besser einordnen und zusatzliche Erldschancen erschlieBen.
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SCHLUSSFOLGERUNG

Die deutsche Energiewende ist in eine neue Phase eingetreten. Die Grundsatzfrage lautet nicht
mehr, ob ein Stromsystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energien technisch moglich ist. Die
offene Frage ist, ob seine komplementaren Bausteine schnell und konsistent genug
zusammengefuhrt werden und zu welchen Systemkosten dies gelingt: erneuerbare Erzeugung,
Netze, Speicher, steuerbare Lasten, gesicherte Leistung, Digitalisierung und Marktdesign.

Damit z&hlt vor allem die Effizienz des Ubergangspfads. Ein Teil der Kosten ist unvermeidbarer
Umbauaufwand, ein Teil Nachholkosten aus verzogerten Entscheidungen, ein Teil vermeidbare
Markt- und Regulierungsineffizienz. FUr Politik, Regulierung und Unternehmen ist diese
Trennung zentral. Sie zeigt, welche Kosten strukturell hinzunehmen sind, welche durch
schnellere Umsetzung sinken kdnnen und wo besseres Markt- und Regulierungsdesign
vermeidbare Zusatzkosten reduziert.

Die zentrale Herausforderung liegt in der Synchronisierung. Netze, Speicher, Flexibilitat und
steuerbare Leistung entfalten ihren vollen Systemwert erst im Zusammenspiel. Wer frih
investiert, Gbernimmt Risiken, von denen auch andere profitieren. Wer wartet, hofft auf
Vorleistungen anderer. Wenn Investitionssignale unsicher bleiben, konnen Entscheidungen
verzdgert oder unkoordiniert ausfallen. Ohne verlassliche Investitionssignale, schnellere
Infrastrukturumsetzung und klare Marktregeln bleiben Licken bei Netzdurchleitung,
Flexibilitadtsnutzung und gesicherter Leistung bestehen.

Die Debatte sollte sich deshalb weniger an Scheinalternativen abarbeiten: Erneuerbare oder
Versorgungssicherheit, Batteriespeicher oder Gaskraftwerke, Klimaschutz oder
Wettbewerbsfahigkeit. Vorrangig ist ein Stromsystem, das unterschiedliche Knappheiten
gezielt abdeckt: kurzfristige Flexibilitat, raumliche Integration, lokale Engpassentlastung und
gesicherte Leistung in langeren Knappheitsphasen. Daflr braucht es ein Marktdesign, das
zeitliche und raumliche Knappheiten besser sichtbar macht. Hinzu kommt eine
Infrastrukturpolitik, die Netze, Messwesen und Digitalisierung zusammenfuhrt. AuBerdem
braucht es einen Kapazitatsrahmen, der verlassliche Leistung investierbar macht, ohne
Flexibilitadt zu verdrangen.

Auch fir Unternehmen verandert sich die Rolle von Energie. Fir einen wachsenden Kreis von
Unternehmen werden Stromkaosten von einer weitgehend exogenen Belastung zur strategischen
SteuerungsgroBe fir Produktion, Standort, Investitionsplanung und Geschaftsmodell. Wer die
eigene Steuerungsfahigkeit kennt und Beschaffung, Lastprofil, Eigenerzeugung, Speicher und
Flexibilitat integriert betrachtet, kann Risiken begrenzen und neue Handlungsspielraume
erschlieBen. Wird Energie dagegen als reiner Kostenfaktor verstanden, steigt die Abhangigkeit
von den Friktionen eines noch nicht vollstandig synchronisierten Stromsystems.

Die Energiewende hangt damit nicht an einer einzelnen Technologie. Ausschlaggebend ist, ob
bekannte technische Optionen in ein konsistentes Markt-, Infrastruktur- und Investitionssystem
(ibersetzt werden. Uber ihren Erfolg entscheidet nicht die Technologie allein, sondern ob sie in
Geschaftsmodelle, Regulierung, Organisation und Umsetzung wirksam eingebettet wird.
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GP+S CONSULTING: EXPERTISE FUR DIE ENERGIEBRANCHE

Wir bei GP+S Consulting bringen langjahriges Fachwissen in der
Energiebranche mit und verstehen es, komplexe Aufgabenstellungen klar zu
strukturieren. Wir tbernehmen Rollen, beraten und unterstitzen mit unserer
Erfahrung in der Strukturierung und im Management von GroBprojekten und
Programmen. Das macht uns zu einem effektiven Partner fur
Energieversorgungsunternehmen, die sich den Herausforderungen des
Marktes stellen und erfolgreich Programme managen mdochten.

Gestalten Sie mit uns aktiv die Zukunft, wir untersttitzen Sie gerne!

MANAGEMENTBERATUNG UND
FREELANCE PROVIDER FUR
WACHSTUM UND TRANSFORMATION

GP+S CONSULTING GMBH

Schaberweg 28 a
61348 Bad Homburg v. d. H.

Tel.: +49 6172 / 49556-0
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christian.bender@gps-consulting.com
M®
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