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Vorwort

Effizientes Strommarktdesign muss Bezahlbarkeit, Zuverlassigkeit und
Nachhaltigkeit der Energieversorgung unterstitzen.

Das Strommarktdesign tragt entscheidend zur Wettbewerbsfiahigkeit des Standorts bei:
Es muss sicherstellen, dass die Strompreise bezahlbar sind und moglichst viele erneuer-
bare Energien zugebaut und in die Stromversorgung integriert werden. Gleichzeitig
braucht es Mechanismen, die den Bau von Residualkraftwerken anreizen, also Kraft-
werken, die die Versorgungsliicke in den Stunden des Jahres schlieRen, in denen die
Ertrdge aus Wind und Sonne nicht ausreichen.

Unsere Studie zeigt, dass die Grundarchitektur des Strommarkts nicht verandert werden
sollte und dass ein selektiver Kapazitatsmechanismus als zusatzliches Instrument die glins-
tigste Losung fir den Zubau von Residualkraftwerke darstellt. Auch fiir die Wasserstoff-
verstromung brauchen wir Instrumente. Ein Forderregime fir erneuerbare Energien sollte
beibehalten werden, allerdings konnen Differenzvertrage (Contracts for Difference) dafir
sorgen, dass etwaige Mehrerlése zugunsten der Stromkunden abgeschopft werden.

Eine Aufspaltung der einheitlichen deutschen Strompreiszone ist unbedingt zu vermeiden.
Sie wirde zu héheren Strompreisen in Siddeutschland fiihren. Eine Schwachung der
industriellen Zentren im Sliden wiirde aber ganz Deutschland — und Europa — hart treffen,
da eine Abwanderung nach Asien oder in die USA erfolgen wiirde.

Die vorliegende Studie leistet einen Beitrag zu den aktuellen Diskussionen liber eine
Reform des Strommarktes auf EU- und Bundesebene. Wir brauchen ein effizientes
Strommarktdesign fiir einen wettbewerbsfahigen Standort.

Bertram Brossardt
27. Februar 2024
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Zusammenfassung

1 Zusammenfassung

Keine generelle Abkehr vom bestehenden Strommarktdesign, aber zusatz-
liche Instrumente und Weiterentwicklungen erforderlich.

Die Preisbildung am GroBhandelsmarkt fiir Strom erfolgt seit Giber 20 Jahren im Wesentli-
chen grenzkostenbasiert nach dem Merit-Order-Prinzip. Dieses Strommarktdesign sorgt
durch seine Konstruktion fiir eine effiziente Bewirtschaftung bestehender Kraftwerkskapa-
zitaten, in dem zu jedem Zeitpunkt fiir die nachgefragte Leistung der jeweils glinstigste
Preis entsteht. Im Zuge der Transformation des Energiesystems mit hoheren Anteilen wit-
terungsabhangiger Leistung stof3t dieses Design jedoch an Grenzen. Es steht derzeit in
Frage, ob hierdurch genligend Anreize geboten werden, damit Residuallastkraftwerke
rechtzeitig zugebaut werden. Diese Kraftwerke sind notwendig, um hochflexibel in Zeiten
geringerer witterungsbedingter Produktion die restliche notwendige Leistung bereitstellen
zu konnen. Derzeit werden sowohl im politischen Raum als auch in energiedkonomischen
Fachkreisen verschiedene Moglichkeiten diskutiert, diese Herausforderung zu l6sen. An
der grundsatzlichen Funktionsweise der grenzkostenbasierten Merit-Order wird dabei
nicht geriittelt, sondern es werden erganzende MaRRnahmen vorgeschlagen.

Der Zubau von Residuallastkraftwerken kann tber unterschiedliche Mechanismen ange-
reizt werden. Fiir Stromverbraucher stellen selektive Kapazitatsmechanismen das kosten-
glinstigste Instrument mit jahrlichen Kosten von rund einer Milliarde Euro pro Jahr dar. Die
Einflhrung von strategischen Reserven kann insbesondere fiir einen begrenzten Zeitraum
sinnvoll sein und wiirde im Vergleich zu geringfiigig hoheren Kosten von 1,3 Milliarden
Euro pro Jahr fihren. Der Anreiz liber umfassende Kapazitdtsmechanismen ist fir die
Stromverbraucher mit 2,9 Milliarden Euro pro Jahr deutlich teurer. Ein alleiniger Anreiz des
Zubaus Uber den Energy-Only-Markt ist mit groRen Unsicherheiten behaftet und kann zu
jahrlichen Mehrkosten fiir die Verbraucher zwischen einer und 7,6 Milliarden Euro fihren.

Aus Sicht der Stromverbraucher sollten sich die Kosten der Verstromung von Wasserstoff
nicht im Strompreis widerspiegeln. Hierfiir sind zusatzliche Instrumente einzufiihren. An-
sonsten ist mit einem hohen Anstieg des GroBhandelspreisniveaus zu rechnen. Bis 2040
kénnten sich die GroBhandelspreise bei Beriicksichtigung der zusatzlichen Wasserstoffkos-
ten mehr als verdoppeln.

Die erneuerbaren Energien werden weiter am reguldaren Strommarkt teilnehmen, der nach
dem Merit-Order Prinzip funktioniert. Ein Forderregime fiir erneuerbare Energien sollte
beibehalten werden. Die Einfliihrung von CfDs sollte zeitnah angestrebt werden, damit
Mehrerlose bei Energiepreisschocks abgeschopft werden kénnen. Die Kosten fiir die
Stromverbraucher halten sich in Grenzen. Neue Wind-Onshore- und PV-Anlagen werden
bis 2030 ihre Kosten weitestgehend (iber den Strommarkt finanzieren kénnen.

Das Strompreisniveau bleibt absehbar héher als noch vor 2021. Die Einfiihrung eines Bri-
ckenstrompreises stellt eine Moglichkeit dar, den Preisanstieg fiir die Industrie zu
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begrenzen. Hierdurch sind keine Verzerrungen des Strommarktes zu erwarten. Ein Risiko
der ausbleibenden Transformation des Energiesystems ist theoretisch vorhanden, er-
scheint aber beherrschbar.

Bei der aktuell stark diskutierten Aufteilung der einheitlichen deutschen Strompreiszone in
zwei oder mehrere unterschiedliche Zonen stehen den theoretischen 6konomischen Vor-
teilen fur das Stromsystem gesamtwirtschaftliche Nachteile in der praktischen Umsetzung
gegenliber. Die Entscheidung fiir die eine oder die andere Losung erfordert auch eine Ab-
wagung unter politischen und wirtschaftlichen Gesichtspunkten. Grundlegende Bedingung
fur den Erhalt der einheitlichen Strompreiszone ist jedoch die zeithahe Umsetzung des
Netzausbaus.
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2 Einleitung

Die Debatte zur Strommarktreform erhielt durch den Energiepreisschock
neuen Auftrieb.

Das aktuelle Strommarktdesign ist das Ergebnis eines jahrzehntelagen Prozesses, der auf
europaischer Ebene vor Gber 20 Jahren mit politischen Schritten zur Liberalisierung voran-
getrieben wurde. Da im Zuge der Energiewende immer wieder Anpassungen erforderlich
waren, wurde das Strommarktdesign kontinuierlich weiterentwickelt, was auch immer
wieder Gegenstand politischer Diskussionen war.

Grundlegend erfolgt die Preisbildung auf den europaischen Strommarkten nach dem Me-
rit-Order Modell. Die Merit-Order bezeichnet die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke, die
zur Deckung der Stromnachfrage notwendig sind. Diese Reihenfolge orientiert sich an den
kurzfristigen Grenzkosten der Kraftwerke. Es kommen in jeder Handelsstunde des Strom-
marktes jeweils die Kraftwerke mit den niedrigsten Grenzkosten zum Einsatz. Der Strom-
preis wird in jeder Stunde durch das Kraftwerk bestimmt, das innerhalb der bendétigten
Kraftwerke die hochsten Grenzkosten aufweist. Dieser ,,Marktraumungspreis“ wird in die-
ser Stunde an alle Anbieter gezahlt.

Dieses Prinzip fihrt zu einer effizienten Bewirtschaftung bestehender Kraftwerkskapazita-
ten, da potenziell die Kraftwerke mit den niedrigsten Grenzkosten zum Einsatz kommen.
Erneuerbare Stromerzeugungstechnologien wie Windkraft- oder Photovoltaikanlagen wei-
sen Grenzkosten von nahezu null auf. Die Grenzkosten fossiler Kraftwerke werden vor al-
len Dingen durch die Brennstoffkosten und Kosten fiir Emissionshandelszertifikate be-
stimmt. Da in einer Vielzahl der Stunden im Jahr Gaskraftwerke in den europdischen
Strommarkten Gaskraftwerke zur Deckung der Last notwendig sind, beeinflusst der Gas-
preis sehr stark das Strompreisniveau an den GroRhandelsmarkten.

Derzeit ist der Gasmarkt und in Folge auch der Strommarkt europaweit von einem Preis-
schock betroffen, der mit deutlichen Preissteigerungen auf dem GroRhandelsmarkt im Ver-
gleich zum Zeitraum vor 2021 einhergeht. Stromverbraucher sind von dieser Entwicklung
negativ betroffen, wohingegen Stromerzeuger von dieser Entwicklung stark profitieren.
Diese Entwicklungen haben zu einer intensiven politischen Debatte liber die Zukunftsfahig-
keit des aktuellen Strommarktdesigns auf europaischer Ebene gefiihrt, da der Strommarkt
landeriibergreifend nach den gleichen Grundprinzipien funktioniert.

Im Zuge der Diskussion gab es Vorschlage aus einzelnen Mitgliedslandern, fundamentale
Anderungen am bestehenden Marktdesign vorzunehmen. Deutschland plidierte hingegen
fiir die Beibehaltung der grundlegenden Regeln eines grenzkostenbasierten Strommarktes.
Sowohl die Europaische Kommission als auch der Ministerrat haben sich zum Zeitpunkt der
Erstellung dieser Studie zu diesem Thema positioniert. Die bisherigen Beschliisse lassen
darauf schlielRen, dass es zu keinen fundamentalen Veranderungen kommen wird. Am
Prinzip der Merit Order soll festgehalten werden. Der aktuelle Strommarkt wird jedoch
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punktuell weiterentwickelt. So sollen Verbraucher durch verbesserte Moglichkeiten zu lan-
gerfristigen Liefervertragen vor kurzfristigen Preisanstiegen geschiitzt werden. Zudem sol-
len Staaten die Moglichkeit erhalten, erneuerbare Energien Gber Differenzbetrage zu for-
dern und die Einnahmen hieraus zur Senkung der Strompreise zu nutzen.

In Deutschland ergeben sich im Strommarkt konkrete Fragen, die insbesondere mit der
langerfristigen Transformation des Energiesystems zusammenhdngen. So muss im Zuge
des Zubaus fluktuierender erneuerbarer Energien und der geplanten Abschaltung von Koh-
lekraftwerken geklart werden:

— Uber welche Mechanismen der Zubau von Residuallastkraftwerken angereizt werden
soll und welche Kosten hiermit verbunden sind?

— Wie der Betrieb dieser Kraftwerke mit klimaneutralen Brennstoffen wie Wasserstoff fi-
nanziert werden kann und welche moglichen Auswirkungen auf den Strommarkt hier-
von ausgehen?

— Welche Auswirkungen von der Aufteilung der einheitlichen deutschen Strompreiszone
ausgehen? Der Erhalt der einheitlichen deutschen Strompreiszone steht auf dem Spiel,
da in der Vergangenheit der Zubau erneuerbarer Energien nicht synchron mit dem Aus-
bau des Ubertragungsnetzes erfolgte.

Vor allem der Anstieg des Strompreisniveaus hat auch in Deutschland die Debatte (iber das
Marktdesign weiter angefacht. Erneuerbare Anlagen profitieren von einem héheren
Strompreisniveau, wodurch der notwendige Zubau weniger zusatzliche Mittel erfordert.
Die Stromverbraucher sind vom Strompreisanstieg allerdings negativ betroffen. Insbeson-
dere die energieintensive Industrie fordert daher eine Senkung der Strompreise Uber z.B.
einen staatlich gedeckelten Industriestrom- bzw. Briickenstrompreis. Hinsichtlich des Er-
halts der einheitlichen deutschen Marktzone herrschen sehr kontroverse Positionen inner-
halb der deutschen Landesregierungen. Die Stid- und Westdeutschen Bundeslander haben
sich im Mai 2023 eindeutig fiir den Erhalt der einheitlichen Strompreiszone ausgespro-
chen. Norddeutsche Bundeslander pladierten hingegen offentlich fiir eine Aufteilung des
einheitlichen Marktgebietes. Die Bundesregierung hat fiir den Zubau von Residuallastkraft-
werken die Formulierung einer Kraftwerksstrategie angekiindigt. Erste Eckpunkte hierzu
bestehen bereits, die konkrete Strategie verzogerte sich allerdings, weshalb die Industrie
bereits den Kohleausstieg 2030 skeptisch sieht.

Diese Fragen und Diskussionspunkte werden in dieser Studie aufgenommen und eingeord-
net. Spezifische Aspekte moglicher neuer bzw. weiterentwickelter Instrumente werden ob-
jektiv erfasst und quantitativ bewertet. Die quantitative Basis fiir diese Analyse bildet die
Strompreisprognose aus dem Sommer 2023, welche von Prognos im Auftrag der vbw er-
stellt wurde.

Abbildung 1 zeigt die zentralen Ergebnisse der langfristigen Preisprognose des GroRRhan-
delsmarkt. Der dargestellte durchschnittliche jahrliche Strompreispfad ist Gegenstand ei-
ner Modellierung der stiindlichen Strompreise. Dabei wurden sowohl die Stromnachfrage
als auch das Angebot im europaischen Austausch der Strommarkte detailliert anhand von
Bottom-Up-Modellen bestimmt. Eingang in die Modellierung fanden zudem Annahmen
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Uber die GroBhandelspreise fiir Erdgas, Steinkohle und Emissionshandelszertifikate. Hier
dargestellt ist der mittlere Preispfad, bei dem wir davon ausgehen, dass russische Gasliefe-
rungen nicht wiederaufgenommen werden und die wichtige Versorgungspipeline aus Nor-
wegen nicht ausfallt. Es wird eine deutliche Zunahme von LNG-Importen berlicksichtigt.
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Abbildung 1
Ergebnisse der Strompreisprognose — Entwicklung der Grolfhandelsstrom-

preise im mittleren Preispfad
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Die Ergebnisse zeigen, dass die Strompreise in den nachsten Jahren deutlich tGber den Prei-
sen vor 2020 liegen werden. Auch wenn die Strompreise von dem heute hohen Niveau sin-
ken, ist langfristig mit einem hoheren Niveau als vor 2020 zu rechnen. Dies ist insbeson-
dere auf sinkende Erdgaspreise zuriickzufiihren, die allerdings nicht mehr das Niveau von
vor 2020 erreichen.
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3 Anreizmechanismen flr den Zubau von
Residuallastkraftwerken

Selektive Kapazitatsmechanismen fir Zubau von neuen Residuallastkraft-
werken am glinstigsten

3.1 Aktuelle Debatte

Um den Ausstieg aus der Kernenergie und den angestrebten Ausstieg aus Kohleverstro-
mung bis 2038 (in NRW bereits bis 2030) zu bewaltigen, wird in den nachsten Jahren ein
signifikanter Zubau an flexiblen Gaskraftwerken im deutschen Netzgebiet notwendig sein.
Im Folgenden wird auf Basis der aktuellen Diskussion untersucht, wie die Kraftwerkskapa-
zitdten am kostenginstigsten fir die Stromverbraucher angereizt werden kénnen. Dabei
werden quantitative und modellgestiitzte Fundierungen herangezogen. Um diese Frage
guantitativ zu beantworten, ist zunachst eine Bestimmung des notwendigen Zubaus erfor-
derlich.

Die Bundesregierung hat am 5. Februar 2024 eine Einigung zur Kraftwerksstrategie be-
kannt gegeben. Darin wird angestrebt bis zu vier mal 2,5 GW, also insgesamt 10 GW, an
H,-Ready-Gaskraftwerken auszuschreiben. Die Ausschreibungen zu diesen Kapazitaten sol-
len kurzfristig erfolgen. Bis spatestens 2028 soll ein Kapazitdtsmechanismus operativ sein
und marktlich sowie technologieneutral ausgestaltet sein. Die im Vorgriff darauf ausge-
schriebenen Kraftwerke sollen vollstandig darin aufgehen.

In den Eckpunkten der Kraftwerksstrategie vom August 2023 waren bisher deutlich hohere
Kapazitdten von insgesamt bis zu 19,8 GW vorgesehen. Der konkrete Umfang dieser Men-
gen war jedoch nicht bestimmbar. Anhand der vorliegenden Informationen aus dem Feb-
ruar 2024 ist nun relativ genau bezifferbar, in welchem Umfang Neuanlagen errichtet wer-
den sollen. Es ist allerdings noch unklar, bis wann diese Anlagen tatsachlich in Betrieb ge-
hen sollen. Innerhalb der Kraftwerksstrategie ist noch zu klaren, durch welche Mechanis-
men die Anlagen sich refinanzieren sollen, also wie der geplante Kapazitatsmechanismus
konkret ausgestaltet werden sollen.

Neben diesen geplanten Ausschreibungen von Kraftwerkskapazitdaten im Rahmen der
Kraftwerksstrategie ist auch zu erwarten, dass durch die bestehende Férderung der Kraft-
Warme-Kopplung (KWKG) bis 2030 ein Zubau von etwa 3 bis 4 GW Kraftwerksleistung er-
folgen wird.

Grundsatzlich lieRe sich Versorgungsicherheit im Stromsystem auch anders als Gber die Er-
richtung dieser Kraftwerkskapazitaten gewahrleisten. Eine Moglichkeit ware, Kohlekraft-
werke Uber das Jahr 2030 hinaus zu betreiben. Aufgrund des erwartbaren Anstieges der
Preise flir CO2-Emissionshandelszertifikate ware dies jedoch mit hohen Mehrkosten ver-
bunden, die sich direkt im Strompreisniveau niederschlagen wiirden. Durch die héheren
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Emissionen von Kohlekraftwerken im Vergleich zu Gaskraftwerken entstiinden zusatzlich
klimapolitische Implikationen. Hinzu kommt, dass Kohlekraftwerke im Vergleich zu Gas-
kraftwerken weniger flexibel produzieren und eine héhere Vorlaufzeit benétigen. Diese
Kraftwerke sind daher als Back-Up-Kraftwerke, die nur wenige Stunden im Jahr laufen und
teilweise zeitkritisch Strom bereitstellen, schlechter geeignet.

Neben Kohlekraftwerken wird auch eine Reaktivierung der Kernkraftwerke diskutiert. Die
Kernkraftwerke sind als flexible Backupkraftwerke jedoch technisch noch schlechter als
Kohlekraftwerke geeignet, da diese Kraftwerke einen langeren Vorlauf brauchen, um aus
dem abgeschalteten Betrieb wieder produzieren zu kénnen, und auch nicht fir kurze Pro-
duktionszeiten geeignet sind (Kernkraftwerke sind aufgrund ihrer technischen und ékono-
mischen Spezifikationen ausgesprochene ,,Bandlastkraftwerke”). Hinzu kommt, dass die
verflgbare Leistung der letzten drei deutschen Kernkraftwerke, die 2023 vom Netz gegan-
gen sind, nur gut 4 GW betragt. Diese Leistung reicht bei weitem nicht aus, um den not-
wendigen Gaskraftzubau auszugleichen.

3.2 Angenommener Zubau bis 2030

Auf Basis der Einigung der Bundesregierung zur Kraftwerksstrategie vom Februar 2024
wird in dieser Studie angenommen, dass bis 2030 rund 10 GW H;,-Ready-Kraftwerke als
Neuanlagen errichtet werden, die bis 2026 angereizt und dann bis 2030 errichtet sein kén-
nen.

Zur Einordnung dieser Zahlen ist darauf hinzuweisen, dass sektortibergreifende Gesamt-
systemstudien, die die Erreichung der langfristigen Klimaziele 2045 modellieren, bis 2030
von hoheren Werten fiir einen Zubau an flexiblen Gaskapazitaten ausgehen, die auch mit
Wasserstoff betrieben werden kénnen. Dena/EWI (2021) gehen von einem Zubau von 15
GW aus, BCG/ BDI (2021) von 18 GW und Prognos, Oko-Institut, Wuppertal-Institut (2021)
ermittelten 19 GW als sinnvollen Zubau bis 2030. Ferner gehen die Studien auch nach
2030 von einem weiteren erforderlichen Zubau an Gaskraftkapazitaten aus. Bis 2040 wer-
den laut Dena/EWI (2021) insgesamt 27 GW zugebaut, Prognos, Oko-Institut, Wuppertal-
Institut (2021) gehen hingegen von einem Zubau von 37 GW aus. BCG/BDI (2021) weisen
die Werte fir 2040 nicht detailliert aus, gehen aber bis 2045 von einem Gesamtzubau von
57 GW aus. Diese Studie fokussiert allerdings auf die anstehenden Herausforderungen des
Zubaus bis 2030.

Damit die Errichtung der Anlagenkapazitat von rund 10 GW wie angenommen stattfindet,

ist die Bereitschaft bei Investoren notwendig, in die Errichtung und den Betrieb der Anla-

gen zu investieren. Daher stellt sich fiir diese Investoren die Frage der Wirtschaftlichkeit

der Anlagen. Prinzipiell kann die Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke iber unterschiedliche

Mechanismen sichergestellt werden. Es gibt grundsatzlich zwei Optionen:

— Die Kraftwerke refinanzieren sich allein tGber den Energy Only Markt (EOM), also den
Markt, auf dem ausschlieBlich elektrische Arbeit gehandelt wird.

— Es werden Mechanismen eingefiihrt, die bereitgestellte Kapazitat zusatzlich finanzieren.
Der EOM bleibt bei diesen zusatzlichen Optionen jedoch weiter bestehen.
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Aktuell erfolgt die Refinanzierung von Kraftwerken fast ausschlieflich Gber den Energy-
Only-Markt. Grundsatzlich erhalten Kraftwerke keine zusatzlichen Zahlungen. Die Erlése
am Strommarkt fiir elektrische Arbeit missen in diesem Fall ausreichen, um die Kapitalkos-
ten der Investoren entsprechend zu decken. Um einen Anreiz fiir einen entsprechenden
Zubau zu geben, missten sich daher fir Investoren entsprechende Erl6se am Strommarkt
erzielen lassen. Dies ist generell dann der Fall, wenn sich absehbar Zeiten einstellen, in de-
nen Knappheitspreise auftreten. Das bedeutet, dass in diesen Zeiten die Preise deutlich
Uber den Grenzkosten der Kraftwerke liegen. Diese Situation tritt dann auf, wenn nur noch
wenige Kraftwerke zur Deckung der Last zur Verfligung stehen und diese Kraftwerke daher
Uber ihre Marktmacht in dieser Knappheitssituation Preise durchsetzen kénnen, die héher
als ihre variablen Kosten der Erzeugung liegen. Im Ergebnis wiirde sich ein hoheres Strom-
preisniveau durch das Auftreten von Knappheitspreisen einstellen. Kostenseitig bedeutet
diese Moglichkeit der Refinanzierung daher, dass sich die Kosten des Zubaus der Kraft-
werke automatisch in den Stromkosten aller Verbraucher niederschlagen.

3.3 Zusatzliche Anreizmechanismen fur den Zubau

Die Kraftwerksstrategie sieht vor, dass zusatzliche Kapazitatsmechanismen zur Finanzie-
rung der Neuanlagen eingefiihrt werden sollen. Grundsétzlich kénnen drei unterschiedli-
che Konzepte von Anreizmechanismen unterschieden werden, die im Folgenden diskutiert
werden.

Selektiver Kapazitdtsmechanismus

Beim selektiven Kapazitatsmechanismus handelt es sich um einen zusatzlichen Mechanis-
mus, der zur Refinanzierung der Kapazitdten mit gesicherter Leistung dient. In diesem Fall
erhalten Kraftwerke Gber die im Strommarkt (EOM) erzielten Erlése hinaus zuséatzliche
Zahlungen fiir die Bereitstellung ihrer Kapazitit. Uber vorab definierte Kriterien, die die
Kraftwerke zu erflllen haben, lassen sich fir den Gesetzgeber gewlinschte Bedingungen
an die Kraftwerke definieren. Denkbar ist beispielsweise eine Beschrankung auf neu errich-
tete Kraftwerke. Bestehende Anlagen, die sich bereits liber den EOM refinanziert haben
bzw. sich bereits Gber den EOM refinanzieren, kdnnen von den Zahlungen ausgenommen
werden. Hierdurch kénnen Mitnahmeeffekte vermieden und zielgerichtet ausschlieRlich
der Neubau von Kraftwerken angereizt werden.

Umfassender Kapazitatsmechanismus

Im Gegensatz zum selektiven Kapazitatsmechanismus profitieren beim umfassenden Kapa-
zitdtsmechanismus alle Kraftwerke von den Zahlungen, die gesicherte Kapazitat bereitstel-
len kdnnen. Auch Kraftwerke, die bereits errichtet wurden und sich tGiber den Strommarkt
refinanziert haben bzw. sich liber den Strommarkt refinanzieren, profitieren von den zu-
satzlichen Zahlungen. Im Ergebnis wiirden bei diesem Mechanismus auch altere Anlagen
profitieren, deren Betrieb bereits wirtschaftlich ist. Hierdurch kénnen Mitnahmeeffekte
entstehen.
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Strategische Reserve

Bei einer strategischen Reserve erhalten Kraftwerke, die gesicherte Leistung bereitstellen
ebenfalls zusatzlichen Zahlungen. Im Gegensatz zum umfassenden oder selektiven Kapazi-
tatsmechanismus kénnen die Kraftwerke, die sich in der Reserve befinden, jedoch nicht
am reguldaren EOM teilnehmen. Sie werden nur dann eingesetzt, wenn keine Deckung der
Stromnachfrage moglich ist. In Deutschland existiert mit der Kapazitatsreserve bereits ein
Instrument, das dem Charakter einer strategischen Reserve entspricht. Hinsichtlich der
EinflUhrung und Ausweitung von strategischen Reserven gibt es Vorbehalte durch die euro-
paische Kommission. So darf nach Auffassung der EU-Kommission eine strategische Re-
serve nur temporar eingeflihrt werden. Ob der Anreiz eines groferen Zubaus dieser Auf-
fassung entspricht, erscheint fraglich.

3.4 Kostenbewertung fur die Strom- Nachfrageseite

3.4.1 Methodik

Zum Vergleich der Kosten der unterschiedlichen Anreizmechanismen werden die jeweili-
gen resultierenden Kosten aus Sicht der Stromnachfrageseite aufgezeigt. Zur Beurteilung
der Kosten wird der angenommene Zubau an Gaskraftwerkten von insgesamt rund 15 GW
bis 2030 unterstellt und bewertet. Der Zubau setzt sich aus unterschiedlichen Technolo-
gien wie Gasturbinen (GT), Gas- und Dampf-Kombikraftwerken (GuD) und Gasmotoren zu-
sammen, fur die jeweils unterschiedliche Kosten angenommen werden. Fir die einzelnen
Anlagen wurden hohere Kostensatze als fiir reine Erdgaskraftwerke angenommen, da sich
der Zubau aus H,-Ready Kraftwerken und reinen Wasserstoffkraftwerken zusammensetzt.
Fir alle Anlagen wurde ein einheitlicher Refinanzierungszeitraum von 20 Jahren zwischen
2025 und 2045 sowie eine gewichtete durchschnittliche Kapitalverzinsung (WACC) von
acht Prozent angenommen.
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Tabelle 1
Annahmen fur die Kostenberechnung

Technologie Investitionsaus- Kapitalverzinsung | Refinanzierungs-
gaben (CAPEX) (WACC) zeitraum

Gasturbinen-Kraftwerk 800 €/kW 8%/10% 20 Jahre

Gas- und Dampfturbinen- | 1.300 €/kW 8%/10% 20 Jahre

kraftwerk

Gasmotoren-Kraftwerk 1.100 €/kW 8%/10% 20 Jahre

Quellen: eigene Annahmen Prognos

Fir die Analyse der Kosten wurden fir alle Kapazitdtsmechanismen die jahrlichen Kosten
zwischen den Jahren 2025 und 2045 berechnet. Dabei wurden in dieser Analyse aus-
schlielRlich die Kosten fiir die installierten Leistungen beriicksichtigt. Weitere Kosten, ins-
besondere fiir die Brennstoffe und Emissionshandelszertifikate, wurden hier nicht bertck-
sichtigt. Diese Kosten hangen von den konkreten Einsatzzeiten der Kraftwerke ab und sind
sowieso im Stromsystem zu tragen. Auch Anlagen, die sich Uber das KWKG refinanzieren,
wurden nicht berticksichtigt, da dies bereits einen separaten Mechanismus darstellt.

Annahmen fiir die Kostenberechnung des umfassenden Kapazitdtsmechanismus

Fir die Berechnung der Kosten fiir die Stromnachfrager wird beim umfassenden Kapazi-
tatsmechanismus angenommen, dass alle konventionellen thermischen Kraftwerke von
diesem Kapazitdtsmarkt gleichermallen profitieren. Die Zahlungen werden nicht nur an die
15 GW zugebauten Kapazitdaten ausgeschittet, sondern auch an dltere, bereits installierte
Anlagen. Dabei wird ein einheitlicher Preis unterstellt, der fir alle Kraftwerke gleicherma-
Ren fur die Bereitstellung von gesicherter Leistung gilt. Dieser einheitliche Preis wird aus
den fehlenden Deckungsbeitragen des Kraftwerkes mit den hdchsten negativen Deckungs-
beitragen ermittelt. Dieses Vorgehen folgt damit dem Konzept eines dezentralen Leis-
tungsmarkts, wie es von BDEW (2014) vorgeschlagen wurde.

Annahmen fiir die Kostenberechnung des selektiven Kapazitdtsmechanismus

Zur Ermittlung der Kosten des selektiven Kapazitatsmechanismus werden die jahrlichen
fehlenden Deckungsbeitrage fiir die angesetzten rund 15 GW ermittelt. Die Deckungsbei-
trage beinhalten die jahrlichen Kapitalkosten sowie die fixen Unterhaltskosten der Anla-
gen. Hiervon abgezogen werden die Erlose der Anlagen, die am Strommarkt generiert wer-
den. Positive jahrliche Deckungsbeitrage werden nicht beriicksichtigt. Grundannahme die-
ser Berechnungslogik ist, dass staatliche Instrumente einen Mechanismus finden, um die
Deckungsbeitrage je nach zugebauter Technologie zu ermitteln und auszugleichen. Ein
ahnlicher Mechanismus findet sich bereits im EEG, in dem monatliche Marktwerte fiir un-
terschiedliche Technologien ermittelt werden.
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Annahmen fiir die Kostenberechnung der strategischen Reserve

Die Kosten der strategischen Reserve werden Uber die annuitatischen Kapitalkosten fir die
angenommenen rund 10 GW zuziiglich der fixen Betriebskosten gebildet. Es werden hier
lediglich die Kosten ermittelt, da die Anlagen keine Deckungsbeitrage am Strommarkt er-
zielen kdénnen.

Annahmen fiir die Kostenberechnung iiber den EOM

Die Kosten fiur die Stromverbraucher, die bei einem Anreiz Giber den EOM entstehen, wer-
den Gber die Grundannahme gebildet, dass Knappheitspreise am Strommarkt auftreten.
Dabei wird unterstellt, dass sich an den bisher bestehenden Mechanismen der Preisbil-
dung am GrolRhandelsmarkt nichts dndert. Diejenigen Anlagen, die in Knappheitssituatio-
nen gerade noch gebraucht werden, kénnen Preise durchsetzen, die weit héher sind als
ihre variablen Kosten. Die Mehrerlose, die in diesen Zeiten erwirtschaftet werden, dienen
dann zur Deckung der Kapitalkosten und fixen Betriebskosten. Es ist damit zu rechnen,
dass Knappheitssituationen typischerweise in Zeiten hoher Stromnachfrage auftreten, so-
dass eine vergleichsweise hohe Last von den Knappheitspreisen betroffen ware.

Fir die Berechnung der Kosten fiir die Stromverbraucher ist die Menge des Stromver-
brauchs entscheidend, auf die sich diese hohen Knappheitspreise auswirken. In jedem Fall
ware das vollstandige Handelsvolumen des Day-Ahead-Marktes der Strombdrse, der fir
die deutsche Marktzone den Referenzpreis bildet, betroffen. Neben dem Day-Ahead-
Markt wird Strom allerdings auch noch langerfristig vermarktet oder in Eigenerzeugungs-
anlagen selbst produziert. Es kann jedoch davon ausgegangen werden, dass sich die lan-
gerfristige Stromvermarktung ebenfalls am Niveau der durchschnittlichen Day-Ahead-
Preise orientieren wird. Aus diesem Grund verblieben vor allen Dingen Stromkunden mit
Eigenerzeugung, die nicht direkt durch die Preisaufschldge betroffen waren. Auf industriel-
ler Seite gab es im Jahr 2021 einen Eigenverbrauch von rund 54 TWh durch thermische
Kraftwerke, dies entspricht einem Anteil am Bruttostromverbrauch von knapp 10 Prozent.
Auf Basis dieser Uberlegungen kann daher in einer lingerfristigen Betrachtung davon aus-
gegangen werden, dass der Uberwiegende Anteil des Stromverbrauchs von dem Anstieg
des Strompreisniveaus lber die Knappheitspreise beeinflusst wirde.

Fir die Hohe der Kosten die durch einen Strompreisanstieg entstehen, hat die Annahme
Uber die zu Grunde gelegte Last in der Zeit der Knappheitspreise einen groRen Einfluss.

Die Hochstlast in Deutschland lag in der Vergangenheit laut BMWK (2019) zwischen 85 und
90 GW. Zuklinftig ist mit einer zunehmenden Flexibilisierung der Stromnachfrage zu rech-
nen. Gerade in Hochlastzeiten werden flexible Stromnachfrager keinen Strom nachfragen.
Um Unsicherheiten hierliber entsprechend zu beriicksichtigen, wurde fiir diese Studie mit
einer Last von 70 GW gerechnet. Als preisbeeinflussende Kraftwerke in den Knappheitssi-
tuationen werden Gasturbinen angenommen. Fir die Ermittlung der Kosten werden die
hohen Knappheitspreise zur Deckung der Kapitalkosten plus fixen Betriebskosten auf die
angenommene Last aufgeschlagen.

Bei einer alleinigen Refinanzierung Giber den Energy-Only-Markt werden Investoren im
Vergleich zu den relativ sicheren Zahlungen der anderen Mechanismen von héheren Risi-
ken ausgehen. Dies liegt daran, dass eine Refinanzierung tGber den EOM mit groRReren
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Unsicherheiten behaftet ist. Das Auftreten von Knappheitspreisen ist im Voraus deutlich
schlechter fir Investoren planbar als beispielsweise die relativ gesicherten Zahlungen aus
anderen Anreizmechanismen. Daraus folgt, dass die Investoren héhere Kapitalverzinsun-
gen verlangen wirden. Aus diesem Grund wird mit hoheren Kapitalverzinsungen von 10
Prozent gerechnet.

Flr diese Analyse der Kosten wurde die Annahme zu Grunde gelegt, dass die Strompreise
am GroBhandelsstrommarkt aufgeschlagen werden und diese sich auf die Kosten des
Stromverbrauchs tbertragen. In der Realitat besteht jedoch ein komplexes System von Bi-
lanzkreisen. Das Bilanzkreissystem ist ein System kleiner Abrechnungseinheiten, um
Stromhandel und -versorgung auf der Ebene der Marktteilnehmer nachvollziehbar zu ma-
chen. Jeder Erzeuger und Verbraucher ist in einem Bilanzkreis erfasst. Ein Bilanzkreis kann
beispielsweise die Kraftwerke eines Kraftwerksbetreibers oder die Erzeugung und Nach-
frage eines Energieversorgers umfassen. Der jeweilige Bilanzkreisverantwortliche (BKV) ist
verpflichtet, im Rahmen der Fahrplananmeldung fiir den jeweiligen Folgetag in viertelstiin-
diger Aufteilung seine Einspeisung in das oder seine Entnahme aus dem Netz sowie den
Stromaustausch mit anderen Bilanzkreisen anzumelden. Halten sich Marktteilnehmer nicht
an die von ihnen eingereichten Fahrplane, miissen die Abweichungen im Stromentnahme-
und Stromeinspeisungssaldo ausgeglichen werden. Die Kosten dieses Eingriffes werden
den verursachenden BKV im Rahmen des Ausgleichsenergiesystems in Rechnung gestellt.
Die Kosten fiir dieses Ausgleichsenergiesystem sind deutlich héher als die Kosten fiir GroR3-
handelspreise fir Strom am Day-Ahead-Markt. Dadurch entsteht ein Anreiz fiir die BKV,
moglichst Strom bereits am GroRhandelsstrommarkt zu beschaffen.

Im Falle, dass die BKV die zuklnftige Unterdeckung ihrer Bilanzkreise bereits rechtzeitig
antizipieren, entstiinde ein Anreiz fir diese BKV, eigenstandige Vertrage mit Kraftwerksbe-
treibern fir Neuanlagen zu schlieBen. In diesen Vertragen lieRen sich auch Elemente integ-
rieren, die fiir die Bereitstellung von Kapazitat getatigt werden. Diese Kosten wiirden sich
Uber die BKV dann in den Stromkosten der Stromkunden wiederfinden. In diesem Falle
entstiinden Kosten, die mit den Kosten eines selektiven Kapazitatsmechanismus vergleich-
bar sind. In der Literatur herrscht allerdings Uneinigkeit dariiber, inwiefern die BKV in der
Lage sind, die Unterdeckung ihrer Bilanzkreise rechtzeitig zu antizipieren. An dieser Stelle
kann festgehalten werden, dass diese Annahme zumindest mit einigen Unsicherheiten be-
haftet ist. Fir diese Studie wird dieser Fall ebenfalls betrachtet und mit dem Fall einer ge-
nerellen Erhéhung des Strompreisniveaus am GroRhandelsmarkt verglichen.

Eine weitere Einschrankung bei der Kostenermittlung besteht darin, dass bei einer deutli-
chen Erhéhung des Strompreisniveaus moglicherweise andere Technologien als Erzeu-
gungskapazitaten starker zum Einsatz kommen. So ist in Knappheitssituationen auch eine
Reduktion der Nachfrage oder ein Zubau von Speicherkapazitaten denkbar. Diese Losun-
gen koénnten sich im Nachhinein als kostenglinstiger herausstellen, obwohl heute der Zu-
bau von Gaskraftwerke in Energiesystemstudien am glinstigsten bewertet wird. Gleichzei-
tig ist der Zubau lber Knappheitspreise auch mit groRerer Unsicherheit verbunden,
wodurch das Risiko von Stromunterbrechungen hoher liegen diirfte. In diesem Fall lagen
die Kosten aufgrund wirtschaftlicher und gesellschaftlicher Schaden deutlich héher —was
jedoch nicht in den Kosten enthalten ist. Ein weiterer hier nicht beriicksichtigter Aspekt ist,
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dass durch das héhere Strompreisniveau am GroRBhandel geringere Kosten zur Forderung
erneuerbarer Energien anfallen wiirden.

3.4.2 Ergebnisse

Im Ergebnis der Kostenermittlungen zeigt sich, dass der selektive Kapazitatsmechanismus
mit rund einer Milliarde Euro pro Jahr den kostenglinstigsten Refinanzierungsmechanis-
mus darstellt. Der Grund hierfiir liegt in den beschrankten Zahlungen, die nur an die zuge-
bauten Kapazitaten geleistet werden. Zudem kdnnen die Kraftwerke in diesem Finanzie-
rungsmodell im Gegensatz zur strategischen Reserve Deckungsbeitrage am Strommarkt er-
zielen.

Allerdings kdnnen die zugebauten Kraftwerke in einer Vielzahl der eingesetzten Stunden
nur ihre variablen Kosten decken. Der Unterschied zur strategischen Reserve, die rund 1,3
Milliarden kosten wiirde, fallt daher relativ zu den anderen Mechanismen eher gering aus.
Der umfassende Kapazitatsmechanismus ist mit rund 2,9 Milliarden Euro deutlich teurer,
da von diesem Mechanismus alle Kraftwerke profitieren, die gesicherte Leistung anbieten
kénnen — also auch solche Kraftwerke, die ausreichend Deckungsbeitrage am Strommarkt
erzielen. Bis zum Kohleausstieg 2030 wiirden teilweise auch Kohlekraftwerke entspre-
chende zusatzliche Zahlungen erhalten. Nochmals teurer als ein umfassender Kapazitats-
mechanismus ware die Refinanzierung tGiber Knappheitspreise am EOM. In diesem Fall hat-
ten alle Stromkunden, die in der Knappheitssituation Strom nachfragen die Kosten zu tra-
gen. Hierdurch ergaben sich Kosten in Hohe von 7,6 Milliarden Euro pro Jahr. Sofern die
Bilanzkreisverantwortlichen Uiber Vertrage geniligend Kapazitat anreizen wiirden, kdnnten
die Kosten jedoch auf das Niveau des selektiven Kapazitdtsmechanismus von rund 1,3 Mil-
liarden Euro sinken. Inwieweit dieser Fall jedoch tatsachlich eintritt, ist Gegenstand inten-
siver Diskussionen. Auch in der wissenschaftlichen Debatte dazu besteht groRe Uneinigkeit
dariiber. Die Bundesregierung hat sich nach den im Februar vorliegenden Informationen
zur Kraftwerksstrategie gegen den EOM als alleinigen Anreiz entschieden und strebt die
Einflhrung zuséatzlicher Kapazitdtsmechanismen an.
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Zusammenfassende Einordnung der Anreizmechanismen

15

Umfassender Kapa-
zitatsmechanismus

Selektiver Kapazi-
tiatsmechanismus

Strategische
Reserve

Refinanzierung
iiber den EOM

Teilnehmende

alle Kraftwerke, die

ausgewahlte

ausgewahlte

alle Kraftwerke

Kraftwerke gesicherte Leistung | Kraftwerke Kraftwerke
bereitstellen
Einschrdankun- nach Auffassung
gen der EU Kommis-
sion nur in ein-
geschranktem
Umfang moglich
Teilnahme am ja ja nein ja
EOM
jahrliche Kosten | 2,9 Mrd. Euro 1,0 Mrd. Euro 1,3 Mrd. Euro 1,0-7,6 Mrd. Euro

flir den Zubau
von ca. 10 GW
bis 2030

Quellen: eigene Darstellung Prognos

Wie dargestellt, beschreiben diese Zahlen die gesamten Kosten, die jeweils fur die (gesam-
ten) Stromverbraucher im Zeitraum von ca. 2025 bis 2045 entstehen, um den Zubau der
Kraftwerke anzureizen. Vom Verhandlungsstand der Kraftwerksstrategie sind bereits Kos-
ten medial bekannt geworden. In den Kosten der Bundesregierung sind neben reinen Kos-
ten fir die Kraftwerke aber auch Kosten fiir den Brennstoffeinsatz von Wasserstoff enthal-
ten. Diese Kosten lassen sich daher nicht mit den hier dargestellten Kosten vergleichen.

3.5 Fazit

Die Kostenbewertung zeigt, dass ein selektiver Kapazitatsmechanismus im Vergleich der
Anreizinstrumente die kostengiinstigste Losung darstellt. Dieser Mechanismus sollte daher
moglichst von der Politik eingefiihrt werden. Die Einflihrung von strategischen Reserven
kann insbesondere fiir einen begrenzten Zeitraum sinnvoll sein und wiirde nur zu geringfi-
gig hoheren Kosten flihren. Die Kosten des Zubaus liber den EOM kénnen das Niveau des
selektiven Kapazitdtsmechanismus erreichen, allerdings ist bei Knappheitspreisen am
GroRRhandelsstrommarkt mit deutlichen Kostensteigerungen zu rechnen. Generell ist diese
Anreizform auch mit den gréten Unsicherheiten behaftet.
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4 \Wasserstoffeinsatz im Strommarkt

Verstromung von Wasserstoff kann Strompreise deutlich erhdhen und
sollte daher Uber zusatzliche Instrumente angereizt werden

Damit die zugebauten Kraftwerke langfristig treibhausgasneutral betrieben werden kén-
nen, ist der Einsatz treibhausgasneutraler Energietrager notwendig. In unserer Strompreis-
prognose sind wir daher davon ausgegangen, dass nach 2028 zunehmend Wasserstoff ver-
stromt wird und dieser den Einsatz von Erdgas verdrangt. Daflir missen die Kraftwerke
technisch in der Lage sein Wasserstoff zu nutzen, an die Wasserstoffinfrastruktur ange-
schlossen sein sowie einen wirtschaftlichen Anreiz haben, Wasserstoff einzusetzen.

Abbildung 3
Stromerzeugung (netto) in der Strompreiseprognose, in Jahressummen
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).




. vbw Studie | Februar 2024 17

Strommarktdesign fiir einen wettbewerbsfahigen Standort

Wasserstoffeinsatz im Strommarkt

Abbildung 3 zeigt die Stromerzeugung in der Strompreisprognose in Jahressummen. An-
hand der rot umrandeten Balken ist ersichtlich, dass die Wasserstoffverstromung erst ge-
gen Mitte der 2030er Jahre einen signifikanten Anteil an der gesamten Stromerzeugung
ausmacht. Der Anteil an der Gesamterzeugung ist jedoch sehr gering und macht im Jahr
2035 lediglich rund drei Prozent und im Jahr 2040 rund sieben Prozent aus. Trotz dieser re-
lativ geringen Anteile waren die zu erwartenden Effekte auf den Strompreis durch die
Wasserstoffverstromung sehr deutlich.

4.1 Effekte der Wasserstoffverstromung auf das Strompreisniveau

In der urspriinglichen Strompreisprognose wurden die Mehrkosten von Wasserstoff ge-
geniiber Erdgas plus Emissionshandelszertifikate nicht beriicksichtigt, da davon ausgegan-
gen wird, dass staatliche Mechanismen diesen Preisunterschied ausgleichen werden. Aus
heutiger Sicht ist der zukiinftige Preis fiir Wasserstoff mit groRen Unsicherheiten behaftet.
Zum einen ist von unterschiedlichen Herstellungskosten fiir Wasserstoff im Inland und
Ausland zu rechnen. Auch unterschiedliche Herstellungspfade wie strombasiert (griin)
oder gasbasiert mit Abscheidung von CO; (blau) sind fir die Kosten von hoher Bedeutung.
Zudem ist ein zukiinftiges Marktsystem flir Wasserstoff noch zu entwickeln, wodurch Was-
serstoffpreise ebenfalls massiv beeinflusst werden kénnen. Fir diese Kurzstudie wurde mit
einem einheitlichen Wasserstoffpreis gerechnet, der sich lediglich iber die Zeit verandert.

Tabelle 3
Energietragerpreise in der Prognos Strompreisprognose

2030 2040
Erdgaspreis 25 €/MWh 21 €/MWh
Preis CO,-Zertifikate 125 €/t 162 €/t
Wasserstoffkosten fir 130 €/MWh 140€/MWh
Kraftwerke

Quellen: eigene Darstellung Prognos
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Abbildung 4 zeigt die Effekte auf das durchschnittliche jahrliche Strompreisniveau, wenn
sich der Preis von Wasserstoff im Strompreis niederschlagen wirde.

Abbildung 4
Effekt des Einsatzes von Wasserstoff auf das Strompreisniveau
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Das Strompreisniveau wiirde durch die angenommene Wasserstoffverstromung das
Strompreisniveau deutlich anheben. Im Jahr 2035 lage der Preis im Jahresdurchschnitt bei
111 €/MWh gegeniiber 68 €/MWh ohne Beriicksichtigung der Wasserstoffkosten im
Strompreis. Der Grund fiir diese Anhebung liegt darin, dass vor allem preissetzende Grenz-
kraftwerke mit Wasserstoff betrieben werden. Dadurch steigt der Strompreis im Vergleich
zum Anteil an der gesamten Stromerzeugung (iberproportional an. Ein vergleichbarer Ef-
fekt war durch den Anstieg der Erdgaspreise im Jahr 2022 zu beobachten, als durch den
Anstieg der Beschaffungskosten fiir Erdgaskraftwerke die Grenzkraftwerke deutlich teurer
produzierten und in Folge das Strompreisniveau deutlich anstieg.
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4.2 Losungsvorschlag

Zur Umgehung dieses Strompreisanstieges wird die Einflihrung eines Instrumentes vorge-
schlagen, das die Kosten zwischen dem Erdgaspreis zuziiglich den CO; Kosten und den Be-
schaffungskosten fiir Wasserstoff ausgleicht. Die Vorteile dieses Instrumentes liegen in der
volkswirtschaftlichen Kosteneffizienz gegeniiber einer Refinanzierung der Wasserstoffkos-
ten Uber den Strommarkt: Im Jahr 2035 wiirde der Ausgleich der Brennstoffkosten von
Wasserstoff gegenliber den Kosten fir Erdgas und Emissionshandelszertifikaten rund finf
Milliarden Euro jahrlich betragen. Bei Beibehaltung des aktuellen Preissetzungsmechanis-
mus wiirde ein Durchschlagen der Wasserstoffpreise im Strommarkt die durchschnittli-
chen Strompreise im Jahr 2035 um rund 40 €/MWh erhohen. Dies flihrt bei einem Strom-
verbrauch von rund 884 TWh zu jahrlichen Mehrkosten von rund 37 Milliarden Euro.

Die Einflihrung eines solchen Instrumentes ist nicht nur aus Sicht der Kosteneffizienz sinn-
voll. So lasst sich Gber dieses Instrument zielgerichtet der Einsatz von Wasserstoff im
Strommarkt anreizen, ohne den Strommarkt zu verzerren. Bei anderen ordnungsrechtli-
chen Mechanismen, die Wasserstoff einseitig in Deutschland in den Markt bringen konn-
ten, kdme es zu deutlich ansteigenden Importen, da das Strompreisniveau allein in
Deutschland angehoben wiirde. Im Ergebnis wiirde weniger Wasserstoff eingesetzt wer-
den, und stattdessen so lange wie moglich Strom aus dem Ausland importiert. Damit be-
stlinde die Gefahr, dass Emissionen nicht vermieden, sondern verlagert wiirden. Im euro-
pdischen Stromsektor kénnten insgesamt sogar mehr Emissionen entstehen, da dltere
Kohlekraftwerke (inkl. Zertifikatskosten) Gber das gestiegene Strompreisniveau wieder
wirtschaftlicher produzieren kénnten.
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5 Weiterentwicklung der Finanzierung
erneuerbarer Energien

Neue Wind-Onshore- und PV-Anlagen kénnen sich bis 2030 am Strom-
markt finanzieren — Contracts for Difference werden wichtige Rolle spielen

5.1 Aktuelle Debatte

Aktuell wird von Seiten der europaischen Union Uber eine Reform der Refinanzierungs-
moglichkeiten erneuerbarer Energien diskutiert. Die Entscheidung dariber, welche Refi-
nanzierungsmoglichkeiten zukiinftig in den Mitgliedslandern moglich sind, befindet sich
zum Zeitpunkt der Erstellung dieser Studie noch in der konkreten politischen Aushandlung.
Es ist aktuell aber absehbar, dass Contracts for Difference (CfDs) zukiinftig eine wichtige
Rolle spielen sollen.

Contracts for Difference sollen erneuerbaren Energien eine Untergrenze an Erlésen garan-
tieren. Die Preisbildung am Strommarkt erfolgt grundsatzlich weiter nach den bestehen-
den wettbewerblichen Regeln, wonach die einzelnen Kraftwerke ihre jeweilige Stromer-
zeugung zu den jeweiligen Grenzkosten anbieten. Bei CfDs wird flr erneuerbare Energien
ein Mindestpreis eingeflihrt, den die Anlagen fiir ihren eingespeisten Strom erhalten. Die
Differenz dieses Mindestpreises zum tatsachlichen Marktpreis wird durch staatlich garan-
tierte Mechanismen getragen. Gleichzeitig werden in CfDs aber auch Preisobergrenzen
festgelegt. Liegt der Preis am Strommarkt tber diesen Obergrenzen, werden die Erlose
durch den Mechanismus abgeschopft. Diese Mittel kdnnen dann zur zukiinftigen Finanzie-
rung des Mindestpreises genutzt werden.

In Deutschland erfolgt die staatliche Forderung erneuerbarer Energien aktuell vorwiegend
Uber die gleitende Marktpramie. Bei der gleitenden Marktpramie, wie sie im Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG) festgelegt ist, erhalten Anlagen jeden Monat mindestens den soge-
nannten anzulegenden Wert. Dieser Wert setzt sich aus den durchschnittlichen Strombor-
senpreisen der Anlagen und einer Marktpramie zusammen. Die Markpramie gleicht die
Differenz der Borsenpreise zum anzulegenden Wert aus, wenn der Marktwert unter dem
anzulegenden Wert liegt.

Der hauptsachliche Unterschied der CfDs zum bestehenden System liegt darin, dass Anla-
gen bei CfDs nur einen maximal festgelegten Preis fiir ihre Einspeisung erhalten kénnen.
Im Falle der Markpramie kénnen die Anlagen vollstandig von den gestiegenen Borsenprei-
sen profitieren und deutlich héhere Preise als den anzulegenden Wert erzielen. Hierdurch
sind bei gestiegenen Marktpreisen hohe Erlose fiir die Anlagenbetreiber moglich, die nach
dem bestehenden System nicht begrenzt sind. Ein CfD wiirde diese Erlésmdglichkeiten der
Anlagenbetreiber automatisch nach oben begrenzen und im Falle eines starken Strom-
preisanstieges die zusatzlichen Erlése abschopfen.
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Abbildung 5 verdeutlicht die Erldsmoglichkeiten anhand eines vereinfachten Schaubildes.
Fiir den CfD wurde vereinfacht von dem gleichen anzulegenden Wert fir die Abschopfung
wie fiir die Erlose der erneuerbaren Energien ausgegangen. Bei einfacher Ausgestaltung
der CfDs besteht der wesentliche Unterschied darin, dass in Zeiten hoher Borsenpreise Er-
I6se der erneuerbaren Energien abgeschopft werden kénnen.

Abbildung 5
Schematische Darstellung: Gleitende Marktpramie und CfDs
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

5.2 Marktwerte und Kostenanalyse

In der Modellierung der Strompreise wurden die aktuellen Ausbauziele des Erneuerbaren-

Energien-Gesetzes (EEG) berticksichtigt. Abbildung 6 zeigt den zu Grunde gelegten Ausbau.
Um diesen Zubau zu erreichen, ist deine deutliche Steigerung des jahrlichen Zubaus erfor-

derlich. So missen ab 2025 iber 20 GW Leistung an Photovoltaik, rund 9,5 GW Wind-Ons-
hore-Leistung und 6 GW Wind-Offshore-Leistung ab 2029 zugebaut werden.
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Abbildung 6
Annahmen zur Entwicklung der erneuerbaren Kraftwerksleistung
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Allein bis 2030 wird ein Nettozubau von knapp 150 GW Photovoltaik, 60 GW Wind Ons-
hore, 22 GW Wind Offshore erforderlich. Hierfiir sind Investitionen in Hohe von mindes-
tens 220 Milliarden Euro notwendig. Hinsichtlich des zukiinftigen Marktdesigns stellt sich
die Frage, wie diese Investitionen in einem zukinftigen Strommarkt refinanziert werden
kénnen.

Die Erlose, die erneuerbare Energien am Strommarkt erwirtschaften, hdangen vor allen Din-
gen an den Preisen, die sie mit ihrer dargebotsabhangigen Erzeugung generieren. Abbil-
dung 7 zeigt diese Preise anhand der Marktwerte, die erneuerbare Energien in unserer
Strompreisprognose generieren. Die dargestellten Marktwerte stellen den Durchschnitts-
preis der erneuerbaren Energien dar, den die Anlagen bei einer reinen Vermarktung liber
den GroRBhandelspreis erzielen wiirden. Die Marktwerte von Wind liegen Gber den gesam-
ten Zeitraum konstant Gber den Marktwerten von Photovoltaik. Der Grund hierfiir liegt da-
rin, dass die Windenergieerzeugung ein anderes Erzeugungsprofil aufweist und hierdurch
starker von hohen Preisen z. B. im Winter profitiert.
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Abbildung 7
Marktwerte erneuerbarer Energien
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Um abschatzen zu kénnen, inwieweit eine Refinanzierung der erneuerbaren Energien liber
den Strommarkt moglich ist, ist ein Vergleich der Marktwerte mit den Kosten der Stromge-
stehung der erneuerbaren Anlagen notwendig. Hierbei muss zwischen den einzelnen Tech-
nologien unterschieden werden.

Die Gestehungskosten erneuerbarer Energien sind von einer Reihe von Faktoren abhangig.
In der Vergangenheit sind die Kosten fiir Wind- und PV-Anlagen fast durchgangig aufgrund
von Kostendegression durch Skalierungs- und Lernraten bei der Produktion gesunken. Ak-
tuell sind jedoch steigende Gestehungskosten zu beobachten. Der Grund hierfir liegt in
einem gestiegenen Zinsniveau fir die Projektfinanzierung. Hierdurch steigen Kapitalkosten
bei der Refinanzierung der Anlagen und somit auch die Gestehungskosten der Stromerzeu-
gung an. So fihrt eine Verdoppelung der Kapitalkosten, wie sie heute im Vergleich zu vor
zwei Jahren zu beobachten ist, zu einem Anstieg der Gestehungskosten von rund 20 Pro-
zent.

Ein weiterer Einfluss auf die Gestehungskosten der Anlagen stellen die Rohstoff-, Ferti-
gungs- und Transportkosten fiir die Anlagen dar. Hier ist seit vielen Jahren ein stetiger
Rickgang der Kosten beobachtbar. Aktuell kam es insbesondere bei Windanlagen zu ei-
nem Anstieg aufgrund beeintrachtigter Lieferketten fir unterschiedliche Fertigungsmate-
rien. Bei Photovoltaikanlagen sind hingegen weiter fallende Modulkosten zu beobachten.
Um eine Indikation (iber die Gestehungskosten erneuerbarer Energien zu erhalten, wird
flr Wind Onshore und PV auf den aktuellen Rand der Ausschreibungsergebnisse der
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letzten Jahre zuriickgegriffen. Fir die aktuellen Gestehungskosten bei Wind Offshore und
die zukinftigen Entwicklungen aller Technologien wird auf Ergebnisse aus einer aktuellen
Studie des IMK (August 2023) zur Entwicklung der Gestehungskosten zuriickgegriffen.

Abbildung 8
Marktwerte und Gestehungskosten Wind Onshore
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Die Analyse fiir Wind Onshore zeigt, dass die Marktwerte bis ca. 2030 tber den Geste-
hungskosten liegen. Sofern sich die Ausschreibungsergebnisse des Zubaus bis zu diesem
Zeitpunkt sich an den Stromgestehungskosten der Anlagen orientieren, ware daher bis An-
fang 2030 mit keinen signifikanten Kosten zu rechnen.

Ab Mitte der 2030er Jahre liegen die Marktwerte dann im Mittel der Bandbreite an Geste-
hungskosten. Anlagen, deren Gestehungskosten am oberen Ende der Bandbreite liegen
und die dies entsprechend liber CfDs abgesichert hatten, miissten entsprechende Aus-
gleichszahlungen erhalten. Die Implementierung eines Forderregimes erscheint daher wei-
ter sinnvoll, gerade wenn auch Standorte mit schlechteren Windverhaltnissen genutzt
werden sollen.

Die Entwicklung der Stromgestehungskosten ist mit einigen Unsicherheiten behaftet, ins-
besondere was die Entwicklung des Zinsniveaus und der Materialkosten angeht. Allerdings
zeigt sich, dass selbst wenn deutlich hohere Stromgestehungskosten angenommen wer-
den, die aus den aktuellen Ausschreibungsergebnissen der Jahre 2022/2023 gebildet wer-
den, erst ab Anfang 2030 fehlende Erlose bei den Anlagen auftreten. Dies flhrt zwischen
2035 und 2040 selbst in diesem pessimistischen Fall im Durchschnitt nur zu jahrlichen Dif-
ferenzkosten zwischen den Marktwerten und den Gestehungskosten von rund drei Milliar-
den Euro. Zum Vergleich: Die Kosten des EEG lagen im Jahr 2020 bei tGiber 28 Milliarden
Euro.
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Fir Freiflachen-Photovoltaik liegen die Marktwerte bis 2029 ebenfalls tiber der Bandbreite
der Stromgestehungskosten und erst zu Beginn der DreiBigerjahre in der Mitte der Strom-
gestehungskosten. Analog zu Wind Onshore ist daher ebenfalls erst in den DreilSigerjahren
mit Kosten des Zubaus fiir staatliche Férderungen zu rechnen.

Abbildung 9
Marktwerte und Gestehungskosten Freiflachen PV
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Im Gegensatz zu Wind Onshore und Freiflachen-PV liegen die Marktwerte von Wind Offs-
hore ab Anfang der 2030er Jahre am unteren Ende der Stromgestehungskosten und sogar
teilweise darunter. Aus diesem Grund waren bei einer reinen Finanzierung der Anlagen
Uber CfDs Kosten zu erwarten, die aus einem Umlagekonto oder dem Staatshaushalt be-
stritten werden missen. Wind-Offshore-Projekte werden aktuell aber auch vielfach tber
direkte Vertrage mit Kunden aus der Industrie vermarktet. Teilweise investieren Strom-
nachfrager aus der Industrie direkt in Wind-Offshore-Projekte. Diese Kunden sind aufgrund
der vollstandigen griinen Eigenschaften und der Risikoabsicherung auch bereit, Mehrkos-
ten gegenliiber den Preisen am Strommarkt zu zahlen. Wie hoch dauerhaft die tatséchliche
Zahlungsbereitschaft der Industriekunden fiir die griine Eigenschaft des Stromes ist, ist je-
doch unsicher.
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Abbildung 10
Marktwerte und Gestehungskosten Wind Offshore
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

5.3 Fazit

Insgesamt zeigt die Analyse, dass sich die zugebauten Anlagen von Wind Onshore und Pho-
tovoltaik bis 2030 vorwiegend lber den Markt werden finanzieren kénnen. Nach 2030 sind
Forderungen vor allem fiir Standorte mit weniger ertragreichen Wind- bzw. Strahlungsver-
héaltnissen notwendig. Fiir Wind Offshore fallen hohere Férdernotwendigkeiten bereits ab
2026 an. Diese werden ab Mitte der 30er Jahre fir alle Anlagen auftreten. Zusatzerldse aus
der Industrie sind in dieser Betrachtung jedoch noch nicht eingepreist.

Generell zeigt die Analyse, dass die Fortfiihrung der Forderung erneuerbarer Stromerzeu-
gung notwendig und sinnvoll ist, da eine vollstandige Finanzierung der erneuerbaren Anla-
gen Uber den Strommarkt unrealistisch erscheint.

Die moglichst zeitnahe Einflihrung von CfDs erscheint aufgrund dieser Analyse ebenfalls
sinnvoll. Durch die zeitnahe Einfiihrung lieRen sich mit den neu zugebauten Mengen beim
aktuell hohen Strompreisniveau bereits Mehrerlose abschdpfen, die dann bei einer spate-
ren Finanzierung zu Verfligung stiinden. Die Einflihrung ist auch sinnvoll, um die moglichen
Mehrerldse der erneuerbaren Anlagen zu begrenzen, falls unvorhersehbare Schocks bei
Weltmarktenergietragerpreisen auftreten. Diese abgeschopften Mehrerlose lieRen sich
auf die Stromverbraucher umverteilen.
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6 Die Rolle staatlicher Entlastungsmalinahmen

GrolBhandelsstrompreise liegen noch langer tGiber dem Niveau wichtiger
Wettbewerber, so dass Entlastungsinstrumente auf der Agenda bleiben.

Die Strompreise werden vielfach als zu hoch fiir die Wettbewerbsfiahigkeit insbesondere
der deutschen Industrie angesehen. Fir die Zukunft ist anhand unserer Strompreisprog-

nose bisher zu erwarten, dass das Niveau des GrolRhandelsstrompreises weiter auf hohe-
rem Niveau als vor 2021 liegen wird.

Im Mai 2023 hat das Bundesministerium fur Wirtschaft und Klimaschutz (BMWK) Eck-
punkte zur Einfihrung eines Industriestrompreises vorgelegt. Darin wird die Einflihrung ei-
nes Briickenstrompreises vorgeschlagen, der bis 2030 gelten soll. Nach 2030 sollen nied-
rige Strompreise fir energieintensive Unternehmen durch die Weitergabe von CfDs garan-
tierten Strompreise ermoglicht werden. AuBerdem soll eine Forderung von PPAs erfolgen.
Bisher konnte dieses Konzept sich innerhalb der Bundesregierung nicht durchsetzen. Be-
schlossen wurden zugunsten energieintensiver Unternehmen lediglich die Beibehaltung
und Verbesserung der Strompreiskompensation und des Super-Caps. Mit dem Verzicht auf
den eigentlich vorgesehenen Zuschuss zu den Netzentgelten vor dem Hintergrund der sog.
Haushaltskrise droht fiir viele Unternehmen trotz eines voriibergehenden Absenkens der
Stromsteuer ab 2024 sogar eine weitere Verteuerung.

6.1 Brlckenstrompreis

Der Briickenstrompreis des BMWK sieht vor, dass der Strompreis fiir energieintensive Un-
ternehmen bei 6 ct/kWh bis 2030 gedeckelt werden soll. Unter Strompreis ist dabei laut
BMWK- Papier nicht der tatsachliche Strompreis zu verstehen, den die Unternehmen zah-
len, sondern der Boérsenstrompreis. Unternehmen erhalten nach dem Konzept einmal jéhr-
lich eine Ausgleichszahlung, die die Differenz zum durchschnittlichen Borsenstrompreis
ausgleicht. Diese Differenz soll fiir 80 Prozent des Strombezuges der Unternehmen gelten,
damit weiter Anreize zur Stromeinsparung erhalten bleiben. Zur Definition des Berechtig-
tenkreises schlagt das BMWK das Modell der Besonderen Ausgleichsregelung aus dem EEG
vor. Unternehmen, die vom Briickenstrompreis profitieren, sollen gleichzeitig eine Reihe
von Verpflichtungen, wie klimaneutrale Transformation, Arbeitsplatz- und Standorterhal-
tung und Tariftreue, eingehen. Das Papier rechnet mit Kosten in Héhe von 25 bis 30 Milli-
arden Euro bis 2030 durch den Briickenstrompreis.

6.1.1 Kostenbewertung

Der Briickenstrompreis soll allen energieintensiven Unternehmen zur Verfligung stehen,
die von der besonderen Ausgleichsregelung im EEG profitieren konnten. Zum Zeitpunkt
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der Abschaffung der EEG-Umlage im Jahr 2022 waren 2.058 Unternehmen mit einer
Strommenge von 114 TWh von der Zahlung der EEG-Umlage befreit. Wird diese Strom-
menge vereinfacht fir die Analyse zu Grunde gelegt, entstiinden auf Basis unser Strom-
preisprognose Kosten in Hohe von rund 30,3 Milliarden Euro in den Jahren 2024 bis 2030.

In dem Konzept wird allerdings auch vorgeschlagen, dass nur 80 Prozent des Stromver-
brauchs der Unternehmen jeweils auf 6 ct/kWh gedeckelt werden sollen. In diesem Fall |3-
gen die Kosten bei rund 24 Milliarden Euro. Die vom BMWK angegebene Kostenschatzung
von 25 bis 30 Milliarden Euro erscheinen daher auf Basis unserer Annahmen und Modellie-
rungen sehr plausibel.

Abbildung 11 gibt einen Uberblick tiber die anfallenden Kosten pro Jahr.

Abbildung 11
Kosten des Brickenstrompreises
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

6.1.2 Risiko von Marktverzerrungen

Beim Briickenstrompreis handelt es sich 6konomisch gesehen um einen eingefiihrten
Hochstpreis, der sich jedoch nur auf die Nachfrage auswirkt. Hierdurch entsteht in der
Theorie das Risiko von verzerrten Preissignalen.

In einer statischen Betrachtung lage die Nachfrage aufgrund der niedrigen garantierten
Preise liber der Gleichgewichtsmenge. Es kommt hierdurch zu einem Nachfrageliberschuss
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mit potenziell deutlichen Folgewirkungen. Strommarkte weisen jedoch typischerweise die
Besonderheit einer nahezu vollstandig unelastischen Nachfrage auf. Bei vollstandig unelas-
tischer Nachfrage kommt es in einer statischen Betrachtung jedoch nicht zu einer Erho-
hung der Nachfrage durch staatlich subventionierte Preise. Vielmehr bleibt die Nachfrage
auf dem gleichen Niveau, lediglich die zu zahlenden Preise dndern sich.

Abbildung 12 verdeutlich diesen Zusammenhang anhand eines schematischen Schaubil-
des. Das Marktgleichgewicht von Angebot und Nachfrage liegt beim Gleichgewichtspreis
P* mit der Gleichgewichtsmenge von M*. Angebot und Nachfrage stimmen in diesem Fall
Uberein. Die Einfliihrung eines Hochstpreises von P1 fihrt dann zu einem sinkenden Preis
fiir die Nachfrage. Bei angenommener elastischer Nachfragekurve wie auf normalen G-
termarkten wiirde sich die nachgefragte Menge ausweiten von der Gleichgewichtsmenge
M* zu M1. Das Angebot wiirde sich jedoch weiter am Preis P* orientieren, da nur die
Nachfrage von der staatlichen Subvention profitieren wiirde. Hierdurch wiirde die Ange-
botsmenge M* von der nachgefragten Menge M1 abweichen und es kdme zu einem Nach-
frageliberschuss.

Bei unelastischer Nachfrage, wie sie typischerweise im Strommarkt vorliegt, kime es trotz
subventionierter niedriger Hochstpreise von P1 nicht zu einer Ausweitung der nachgefrag-
ten Menge. Die Angebotsmenge M* entspricht weiter der nachgefragten Menge M1.

Abbildung 12
Schematische Darstellung von Angebot und Nachfrage mit
subventioniertem Hochstpreis
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Quelle: Prognos AG (eigene Darstellung).

Aufgrund dieser Gegebenheit kann davon ausgegangen werden, dass es durch die Einflih-
rung des Brlickenstrompreises nicht zu einem Nachfrageiliberschuss auf den Strommarkten
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kommen wiirde. Die Gefahr von Verzerrungen auf den Strommarkten kann daher als sehr
begrenzt angesehen werden.

6.1.3 Risiko der unterlassenen Transformation

Durch die Einflihrung des Briickenstrompreises wird bestimmten Unternehmen ein Preis
unterhalb der Marktpreise zugesichert. Dadurch sinken die Strombezugskosten fiir die be-
riicksichtigen Unternehmen. Investitionen in Energieeffizienzmalnahmen werden tenden-
ziell unwirtschaftlicher. Sofern Effizienzmalnahmen aufgrund von Unwirtschaftlichkeit un-
terbleiben, besteht das Risiko, dass die notwendige energieeffiziente Transformation der
Unternehmen unterbleibt. Ein potenziell héherer Energieverbrauch durch ineffiziente Pro-
duktionsprozesse ware die Folge, mit entsprechenden Riickwirkungen auf die Ziele der
Energiewende.

Das BMWK versucht diesem Risiko entgegenzuwirken, indem nur 80 Prozent des Strombe-
zuges der Unternehmen den garantierten Preis von 6 ct/kWh erhalten sollen. Fiir die restli-
chen 20 Prozent solle es keine Entlastung geben. Dadurch blieben zumindest Rest-Anreize
zur Stromeinsparung erhalten. Zudem soll die Strombezugsmenge der Unternehmen an-
hand von Stromverbrauchsbenchmarks gebildet werden. Ndahere Erlduterungen wie diese
Benchmarks im Detail gebildet und kontrolliert werden, finden sich jedoch nicht in dem
Papier.

Es ist davon auszugehen, dass durch die geplanten MalRnahmen des BMWK die Gefahr der
unterlassenen Transformation verringert werden kann. Vollstdandig ausgeschlossen werden
kann dieses Risiko jedoch nicht. Eine abschlieBende Bewertung ist hier auch noch nicht
moglich, da zu wenige Details der geplanten Regelungen z. B. zu den Strombenchmarks be-
kannt sind.

Tabelle 4 fasst die Bewertung des Konzepts des Briickenstrompreises in Kiirze zusammen.

Tabelle 4
Zusammenfassung Brickenstrompreis

Profitierender Akteur Energieintensive Unternehmen gelistet in Besonderer
Ausgleichsregelung

Potenziell betroffene Strom- ca. 91-114 TWh pro Jahr

menge
Kosten fiir den Staatshaushalt | 24 — 30 Mrd. Euro

Verzerrung des Strommarktes | Nicht zu erwarten

Risiko von ausbleibender Theoretisch gegeben, aber beherrschbar
Transformation

Quellen: eigne Darstellung Prognos
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Bei einer Ausweitung des Berechtigtenkreises fiir einen Briickenstrompreis im Vergleich
zum Konzept des BMWK sind zwar hohere Kosten zu erwarten, die Bewertung des Risikos
von Marktverzerrungen und des Risikos der unterlassenen Transformation dndern sich
dadurch jedoch nicht.

6.1.4 Uberfihrung des Briickenstrompreises

Nach Auslaufen den Briickenstrompreises ab 2030 sollen niedrige Strompreise fiir energie-
intensive Unternehmen durch die Weitergabe der von CfDs garantierten Strompreise er-
moglicht werden. AuRRerdem soll eine Férderung von PPAs erfolgen. Als Technologie fir
die Weitergabe glnstiger Strompreise werden vom BMWK insbesondere Wind-Offshore-
Anlagen vorgeschlagen, die zukiinftig auch um Photovoltaik und Wind Onshore ergénzt
werden.

Bezogen auf die Mengen erscheinen die Wind-Offshore-Mengen fiir sich genommen be-
reits in einer realistischen GréRenordnung, um die angenommenen 91-114 TWh nach 2030
zu decken. Zwischen 2025 und Ende 2030 sollen nach den aktuellen Planungen rund

25 GW an Wind Offshore zugebaut werden. Hierdurch stiinden im Jahr 2031 bereits

87 TWh an Stromerzeugung bereit. Durch den weiteren Zubau waren bereits im Jahr 2032
rund 108 TWh an Wind Offshore verfiligbar, die nach 2025 zugebaut werden und dadurch
potenziell Gber CfDs finanziert werden konnten.

Wie allerdings im Kapitel 5 dargestellt, liegen die erzielbaren Marktwerte von Wind Offs-
hore ab Beginn der 2030er Jahre am unteren Rand der Stromgestehungskosten oder sogar
leicht darunter. Das bedeutet, dass Uber die CfDs zusatzliche Zahlungen an die Anlagenbe-
treiber flieRen miissen, um die Stromgestehungskosten zu decken. Fiir den Staat bedeutet
dies, dass er Zahlungen an die Anlagenbetreiber leisten muss. Gleichzeitig wiirden Rege-
lungen dafiir sorgen, dass ausgewahlte Industriekunden von diesem gilinstigen Strom profi-
tieren kénnen.

Legt man weiterhin einen Preis von 6 ct/kWh zu Grunde, zu dem die Stromkosten an die
Industriebetriebe weitergereicht werden, ergibt sich eine Deckungsliicke fiir das Jahr 2032
von rund 2,1 Milliarden Euro pro Jahr. Aufgrund der sinkenden Stromgestehungskosten fiir
Wind Offshore sinkt dieser Wert bis 2040 auf rund 1,5 Milliarden Euro ab. Annahme hier-
bei ist eine konstante Strommenge von 114 TWh, die der Industrie zur Verfiigung gestellt
werden. Die jahrlichen Kosten fiir den Staat liegen damit in einer vergleichbaren GréRen-
ordnung wie die Kosten im letzten Jahr des Briickenstrompreises.



. vbw Studie | Februar 2024 32

Strommarktdesign fiir einen wettbewerbsfahigen Standort

Beibehaltung oder Aufsplittung einer einheitlichen deutschen Marktzone

7 Beibehaltung oder Aufsplittung einer
einheitlichen deutschen Marktzone

Negative gesamtwirtschaftliche Effekte einer Aufteilung stehen den theo-
retischen positiven Effekten entgegen

Der GroRhandelsstrommarkt in Deutschland ist raumlich als einheitliche Marktzone orga-
nisiert. Das bedeutet, dass die Kraftwerke in Deutschland (und Luxemburg) ihren Strom
auf dem gleichen Markt anbieten und den gleichen Preis fiir ihren Strom erzielen. Dies ge-
schieht unabhangig davon, ob der Strom z. B. an der norddeutschen Kiiste oder den baye-
rischen Alpen erzeugt wird. Sofern die Anlagen zur gleichen Zeit ihren Strom einspeisen,
erzielen sie an der Stromborse den gleichen Preis.

Die physikalischen Gegebenheiten des notwenigen Stromtransportes werden bei diesem
Marktmechanismus aulRer Acht gelassen. Denn der Strom, der z. B. in Bayern zum gleichen
Preis wie in Norddeutschland eingekauft wird, muss per Netz auch vom Norden nach Su-
den transportiert werden. Typischerweise liegt namlich der Schwerpunkt des Stromver-
brauchs im Stden bzw. Westen von Deutschland, die Erzeugung vor allem von Windener-
gie aber eher im Norden bzw. Osten.

Gerade von Seiten der europaischen Kommission wird die einheitliche Marktzone immer
wieder kritisiert, da aufgrund von Netzengpassen in der Mitte Deutschlands ein zuneh-
mendes Engpassmanagement notwendig ist, der aktuelle Ausbauzustand des Netzes also
nicht ausreicht, um den Strom in vielen Zeiten von Norden nach Siiden bzw. von Osten
nach Westen zu transportieren. Durch Redispatch und Einspeisemanagement entstehen
aufgrund der Netzengpasse hohe Kosten, die sich nicht im Marktergebnis an den Strom-
markten wiederfinden, sondern (iber die Netzentgelte von den Stromkunden zu tragen
sind.

Als Losung, um diese hohen Kosten zu vermeiden und in ein Marktergebnis zu integrieren,
steht die Aufteilung der einheitlichen Marktzone im Raum. Diese hatte zahlreiche Implika-
tionen fiir Verbraucher und Erzeuger, aber auch Riickwirkungen auf den Strommarkt ins-
gesamt. Gegenstand der Diskussion ist auch, wie viele neue Marktzonen gebildet werden
sollten. Zur Vereinfachung wird fir die folgende qualitative Analyse angenommen, dass
eine Aufteilung entlang des aktuellen Netzengpasses von Nordwesten nach Stidosten in
Deutschland erfolgen wiirde.

Durch eine mogliche Aufteilung der einheitlichen Marktzone sind einige grundsatzlich un-
terschiedliche Effekte zu erwarten. Diese Effekte hangen davon ab, um welchen Akteur
(Stromnachfrager oder Stromproduzent) es sich handelt und wo dieser geographisch ange-
siedelt ist (in der noérdlichen oder siidlichen Zone).
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Durch die potenzielle Aufteilung ist in der nérdlichen Zone ein niedrigeres Strompreisni-
veau zu erwarten als in der einheitlichen Strompreiszone. Analog liegt in der der stidlichen
Strompreiszone das Strompreisniveau hoher als in der einheitlichen Marktzone.

Durch die niedrigeren Strompreise profitieren Stromnachfrager im Norden von der Auftei-
lung. Stromnachfrager im Siiden sind hingegen benachteiligt. Fir Erzeugungsanlagen ver-
hélt es sich umgekehrt, Anlagen im Siiden profitieren, wohingegen Anlagen im Norden
niedrigere Erlose erzielen.

7.1 Positive Auswirkungen der Marktzonenaufteilung

Die Vorteile einer aufgeteilten Strompreiszone wurden teilweise schon genannt, da sie die
Motivation der Aufteilung darstellen. Sie werden hier aber nochmal systematisch darge-
stellt werden.

Vermeidung von Kosten fiir Engpassmangement

Durch die aufgeteilte Marktzone lieBen sich die Kosten fiir Engpassmanagement wie Redis-
patchmaRnahmen und Einspeisemanagement verringern, sofern die Aufteilung entlang
des Netzengpasses erfolgt. Die Handelsmoglichkeiten mit der anderen Marktzone wéren
dann im Marktergebnis liber Importe und Exporte bereits berlicksichtigt und muissten
nicht nachtraglich lGber zusatzliche kostenintensive MaBnahmen ausgeglichen werden.
Hierdurch entstehen in einer rein statischen Betrachtung gesamtwirtschaftliche Gewinne
der Kosteneffizienz.

Anreiz fiir bedarfsgerechten Zubau erneuerbarer Energien

In einer dynamischen Betrachtung entsteht durch die Aufteilung der Anreiz fur (kiinftige)
Betreiber erneuerbarer Energien, die Anlagen moglichst in der Marktzone zu bauen, in de-
nen hdhere Strompreise zu erzielen sind. Hierdurch kénnte potenziell zuklinftiger Netzaus-
bau vermieden werden, da erneuerbare Energieanlagen starker im Stiden und Westen
nahe der Verbrauchszentren zugebaut wiirden.

7.2 Negative Auswirkunken der Marktzonenaufteilung

Durch eine mogliche Marktzonenaufteilung entstehen eine Reihe von negativen Auswir-
kungen. Einige negative Aspekte betreffen die theoretischen Bewertungen des zukiinftigen
Marktverhaltens. Andere hingegen sind Auswirkungen, die sich bei einer konkreten Markt-
zonenaufteilung ergeben.

Verringerung von Liquiditat

Durch die Aufspaltung verringert sich generell die Liquiditat des deutschen Strommarktes.
Innerhalb der neuen Marktzonen wird bei einer Aufspaltung jeweils weniger Strom gehan-
delt als vormals in der gesamtdeutschen Marktzone. Durch verringerte Liquiditat verrin-
gert sich potenziell die Effizienz auf Markten. Kaufer und Verkaufer finden auf illiquiden
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Markten potenziell weniger schnell ihr Gegeniliber oder miissen mit Preisab- bzw. Preisauf-
schlagen rechnen. Der deutsche Strommarkt stellt aktuell den liquidesten Markt in ganz
Europa dar. Besonders ersichtlich ist dies anhand der Langfristmarkte, bei denen der deut-
sche Strommarkt bisher der einzige Markt in Europa ist, auf dem nennenswerte Mengen
gehandelt werden. Die EU sieht in ihren Planen zur Weiterentwicklung des Strommarktde-
signs vor, den Langfristhandel zu starken. Eine Aufspaltung der einheitlichen Marktzone
kénnte diesem Plan daher sogar entgegenwirken.

Erh6hung von Marktmachtpotenzialen

Bei einer Aufteilung wirde sich die Anzahl an Anbietern in den neu geschaffenen Marktzo-
nen gegeniber der einheitlichen Marktzone verringern. Hierdurch kann es in den einzel-
nen Markten zu marktbeherrschenden Stellungen einzelner Anbieter kommen. Marktbe-
herrschende Stellungen einzelner Anbieter kdnnen dazu fiihren, dass Strompreise potenzi-
ell hoher ausfallen als sie auf Markten mit hoher Wettbewerbsintensitat liegen.

Fehlende Planungssicherheit fiir Unternehmen

Unabhangig davon, ob die Stromnachfrager oder Erzeuger in der nérdlichen oder sudli-
chen Strompreiszone angesiedelt sind und ob sie durch die Aufteilung profitieren oder be-
nachteiligt sind, verringert sich fiir alle Akteure durch die Stromzonenaufteilung die Pla-
nungssicherheit hinsichtlich zukinftiger Strompreise. Dies ist vor allen Dingen fiir Unter-
nehmen relevant, die Strom erzeugen oder stromintensiv produzieren.

Da am Strommarkt aktuell zahlreiche Verdnderungen stattfinden bzw. stattfinden werden
(Zubau Stromerzeugung, Steigerung der Nachfrage, sowie dynamischer Netzausbau), ist zu
erwarten, dass eine erste Aufteilung der Marktzone nicht den optimalen Zuschnitt der Zo-
nen erreichen wird. Hierdurch wiirde eine erneute Aufteilung umso wahrscheinlicher. Die-
ses Risiko werden Akteure dann entsprechend einpreisen — mit potenziell negativen Fol-
gen fiir die Investitionen, die dann entweder zuriickgehen oder ganz ausbleiben werden.
Beispielsweise erscheinen Regionen, die diese Unsicherheiten {iber eine Marktzonenauf-
teilung nicht aufweisen, dann attraktiver und ziehen mogliche Investitionen eher an als
Deutschland.

Anreiz zur Vermeidung von Netzausbau im Norden/Osten

Durch die Aufteilung der Strompreiszone sinken potenziell die Strompreise im Norden

bzw. Osten. Hierdurch kénnte bei dortigen Stromverbrauchern die Akzeptanz fiir den Netz-
ausbau sinken, denn durch den Netzausbau nach Stiden bzw. Westen steigen die Strom-
preise tendenziell wieder an. Sonstige Griinde, die bereits heute gegen den Netzausbau
angefiihrt werden, wie z. B. Beeintrachtigung des Landschaftsbildes, werden in der Diskus-
sion weiterhin eine Rolle spielen.

Aufkommende Verteilungsfragen

Es kdnnen eine Reihe von teilweise heute noch nicht absehbaren Verteilungsfragen entste-
hen, die politisch auszuhandeln waren. Eine bereits heute absehbare Frage ist, nach wel-
chem Mechanismus sich bestehende erneuerbare Energien Anlagen bei einer Aufteilung in
Zukunft refinanzieren. Bliebe der Mechanismus so wie er ist und wiirde der jeweilige
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Marktwert der erneuerbaren Energien mit der Marktpramie auf einen festgelegten Wert
gefordert, dann wirde sich der Férderbedarf der erneuerbaren Energien im Norden auf-
grund der sinkenden Strompreise erhdhen. Die Mittel hierfiir wiirden aber auch von Akt-
euren aus der stidlichen Strompreiszone kommen. Es missten also mehr Mittel im Stden
fir den Norden aufgewendet werden, obwohl die Akteure im Siiden gleichzeitig mit héhe-
ren Strompreisen konfrontiert waren.

7.3 Einordnung

Die Effekte der Strompreiszonenteilung hdngen von einer Reihe von Annahmen ab. So ist
beispielsweise entscheidend, zu welchem Zeitpunkt die Aufteilung vorgenommen wird und
wo geographisch die Zonenaufteilung erfolgt. AuBerdem ist von hoher Bedeutung, in wie
viele Zonen die Aufteilung erfolgt.

Eine aktuelle Studie von Aurora Research aus dem September 2023 kommt zu dem Ergeb-
nis, dass eine Aufteilung in eine Nord- und Stidzone im Jahr 2030 dazu fiihren wird, dass in
Suddeutschland die Strompreise um 0,5 ct/kWh hdher als im Norden liegen wiirden. Bezo-
gen auf unsere Strompreisprognose macht dies einen Unterschied von rund 7 Prozent aus.
Fir die 40er Jahre erwartet Aurora Research einen Anstieg der Preisdifferenz auf 0,9
ct/kWh.

Zur Einordnung dieser Kosten lohnt sich ein Vergleich mit den tatsachlichen geographi-
schen Unterschieden bei den Stromkosten. So treten bei den Netzentgelten in Deutsch-
land teilweise erhebliche geografische Unterschiede auf, die aktuell bereits ein Vielfaches
der moglichen Strompreiszonenunterschiede ausmachen (siehe Abbildung 13). Der Grund
fir diese Unterschiede liegt unter anderen an dem notwendigen Ausbau der Verteilnet-
zinfrastrukturen in Gegenden mit hohem Anteil erneuerbaren Energien. Es ist daher zu er-
warten, dass diese Kostenunterschiede bei gleicher Berechnungslogik der Netzentgelte
und weiter voranschreitendem Zubau erneuerbarer Energien noch zunehmen werden.
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Abbildung 13
Verteilung der Netzentgelte fir Industrie- und Gewerbekunden in 2022
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Quelle: BNetzA (2022)

Mit Blick auf die bereits existierenden Kostenunterschiede bei den Netzentgelten stellt
sich die Frage, ob nicht durch eine Angleichsreform deutlich groRere Effekte auf die Ent-
wicklung der Stromnachfrage zu erzielen waren.

Fazit

In einer allgemeinen Einordnung des Themas kann theoretisch gesehen durch eine Auftei-
lung der einheitlichen Strompreiszone eine Steigerung der Kosteneffizienz erzielt werden.

So kann das Stromsystem insgesamt kostengtinstiger bereitgestellt werden. Bei der prakti-
schen Umsetzung entstehen jedoch eine Reihe von negativen Folgewirkungen, die jeweils

mitbedacht werden miissen. Voraussetzung fiir den Erhalt der einheitlichen Zone ist aller-
dings, dass der Netzausbau zligig vorangetrieben wird.
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