
 

 

POLICY BRIEF IM AUFTRAG DER DEUTSCHEN UMWELTHILFE (10/2022) 

Ein Energiemarktdesign für die Dekarbonisierung: Mehr 
Systemverantwortung für die Erneuerbaren, weniger 
Abhängigkeit von den Fossilen 
Deutschland strebt die Dekarbonisierung des Stromsystems bis 2035 an. Dafür hat die 
Ampel-Regierung ambitionierte Ausbauziele für erneuerbare Energien vorgelegt. Ohne 
Anpassung der Funktionsweise des Strommarktes führt der größer werdende Anteil 
erneuerbarer Energien jedoch absehbar zu Problemen, die wiederum oft durch fossile 
Produktionskapazitäten kompensiert werden müssen und zu hohen Kosten führen. Eine 
Weiterentwicklung des Marktdesigns muss die bestehenden Systemkonflikte lösen, 
erneuerbaren Energien die Systemverantwortung übertragen und fossile Energien aus 
dem System verdrängen.   

Von  Marie Wettingfeld und Carolin Schenuit. Unter Mitarbeit von Pia Kauer. 

 

 

Erneuerbare Energien sind auf dem Weg, die dominie-
rende Erzeugungstechnologie im Strombereich zu wer-
den. In Zukunft müssen sie das in allen Sektoren und für 
alle Formen der Energienutzung werden. Die Dekarbo-
nisierung des Stromsystems und die Elektrifizierung von 
Energieverbräuchen in anderen Sektoren bilden die 
Grundlage für wirksamen Klimaschutz.  

Damit ein zügiger Ausbau der erneuerbaren Energien 
unter Gewährleistung der Versorgungssicherheit mög-
lich wird, muss das Strommarktdesign weiterentwi-
ckelt werden und eine sinnvolle Zusammenführung der 
Preissignale mit anderen, zukünftig ebenfalls erneuerba-
ren Energieträgern (v. a. Wärme und (Grün-)Gas) erfol-
gen.  

Aktuell führen falsche und fehlende Anreize dazu, dass 
erneuerbare Erzeugungstechnologien noch wenig zur 
Aufrechterhaltung der Systemstabilität und 

Versorgungssicherheit beitragen. In die Reserveme-
chanismen, welche die Versorgungssicherheit auch in 
unvorhergesehenen Notfallsituationen absichern soll, 
sind bislang nur fossile Kraftwerke eingebunden (Bun-
desnetzagentur 2022a; Bundesnetzagentur 2022b). 
Auch zukünftig sind bisher in erster Linie Gaskraftwerke 
als steuerbare Reserven vorgesehen, da Deutschland 
bereits sowohl den Kohle- als auch den Atomausstieg 
beschlossen hat. Die aktuelle Gaskrise provoziert durch 
den russischen Angriffskrieg in der Ukraine verstärkt nun 
die Notwendigkeit, auch die Abhängigkeit von fossilem 
Gas schnellstmöglich zu reduzieren und neben der di-
rekten Substitution durch grünes Gas auch andere tech-
nologische Lösungen zur Bereitstellung der Versor-
gungssicherheit zu nutzen (z. B. div. Speicherformen, fle-
xible Lasten). 
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In einem System, das mittelfristig vollständig auf erneu-
erbaren Energien basieren soll, muss die Systemstabili-
tät auch durch die erneuerbaren Energien sicherge-
stellt werden. Hierzu ist sowohl eine Weiterentwicklung 
der Funktionsweise des Strom- und Energiemarktes 
notwendig als auch eine Anpassung der separat gesteu-
erten Reservemechanismen. 

Die Einführung von konditionierten Kapazitätsmarkt-
mechanismen für erneuerbare Energien kann wichtige 
Anreize setzen, um einen Beitrag zur Systemstabilität 
bereits im Zuge der Anlagenplanung einzuplanen und so 
die Steuerbarkeit der Erneuerbare-Energien-Anlagen 
(EE-Anlagen) zu verbessern.  

Das Ziel: Den Bedarf an Leistung in den Kapazitätsre-
servemechanismen verringern, indem das Marktergeb-
nis direkt ein höheres Niveau an Systemsicherheit liefert. 
Gleichzeitig muss der Zubau von neuen Gaskapazitäten 
so gesteuert werden, dass der Übergang zur Nutzung 
von erneuerbaren Gasen klar und planbar gestaltet wird 
und es nicht zu Lock-In-Effekten und Marktverzerrun-
gen für fossiles Gas kommt.  

 

Kapazitätsmarktmechanismus vs. Kapazitätsreser-
vemechanismus:  

Strommärkte können unterschiedlich strukturiert sein. 
Es können Zahlungen nur für den Verkauf der tatsäch-
lich produzierten und gelieferten Kilowattstunden 
(„Energy-Only“) fließen oder sowohl für die Vorhaltung 
von Produktionskapazitäten (Kapazitätsmarkt) als auch 
deren Energiebereitstellung bei Abruf. Im Kapazitäts-
markt stellen Kraftwerke die Möglichkeit zur Verfügung, 
Strom produzieren zu können, sollte dies notwendig sein. 
Die Vergütung basiert auf der Menge der vorgehaltenen 
Produktionsleistung (Leistungspreis). Meist kommt 
noch eine weitere Vergütung hinzu, wenn die vorgehal-
tene Leistung tatsächlich genutzt wird (Arbeitspreis).  

Vor dem Hintergrund der aktuellen Debatte um die Wei-
terentwicklung des Strommarktdesigns ist es wichtig, zu 
unterscheiden, ob Kapazitätszahlungen innerhalb eines 
Marktes gezahlt werden (Kapazitätsmarktmechanis-
men, i. d. R. basierend auf einem Ausschreibungsregime) 
oder ob die Anlagen außerhalb des Markts in einem re-
gulierten Reservemechanismus genutzt werden (Kapa-
zitätsreservemechanismen). 

Anlagen, die in einem Reservemechanismus verpflich-
tet sind, dürfen derzeit nicht mehr am Markt teilnehmen, 
um Wettbewerbsverzerrungen zu vermeiden.  

Kapazitätsmarktmechanismen können gezielte Anreize 
innerhalb eines marktlichen Umfeld setzen. Die betref-
fenden Anlagen sind dann weiterhin reguläre Marktteil-
nehmer.  

 

 

1 Warum das “alte 
Energiesystem“ nicht mehr 
funktioniert.  

Das aktuelle Strommarktdesign basiert auf vielen 
Grundsätzen und Annahmen einer zentral gesteuer-
ten, fossilen Stromversorgung.  

In der Folge stockt die Dekarbonisierung, denn die In-
tegration von erneuerbaren Energien ist unter diesen 
Prämissen teuer und aufwändig (s. Kap. 1.1). Die strikte 
Trennung von Netz und Markt verursacht einen hohen 
Bedarf an „Korrekturmaßnahmen“ und enthält keine An-
reize oder Vorgaben, bei der Planung von EE-Anlagen 
Transportkapazitäten oder Systemstabilitätskriterien zu 
beachten. 

Während die Bewirtschaftung der Netze zu immer hö-
heren Kosten führt, sinken die Gestehungskosten des 
erneuerbaren Stroms. In Verbindung mit der hohen 
Gleichzeitigkeit von erneuerbarer Stromerzeugung sin-
ken die Preise am Großhandelsmarkt (außerhalb des 
aktuellen Krisenkontextes), teilweise werden sie sogar 
negativ. Dies kann die Finanzierungsgrundlage für fos-
sile und erneuerbare Anlagen gefährden.  

Neben dem Strommarkt gibt es aktuell mehrere regu-
lierte Reservemechanismen, mit denen die Übertra-
gungsnetzbetreiber im Rahmen der politischen Vorga-
ben Kraftwerkskapazitäten zur Gewährleistung der Ver-
sorgungssicherheit sichern (s. Kap. 1.3). An den Mecha-
nismen, welche teilweise zur Erbringung von Sys-
temdienstleistungen für den Netzbetrieb und teilweise 
zur Bereitstellung von Notfall-Kapazitäten bestehen, 
nehmen aktuell nur fossile Kraftwerke teil (Bundesnetz-
agentur 2022a; Bundesnetzagentur 2022b; Bundes-
netzagentur 2022c). Bislang waren für die Bereitstellung 
von Reservekapazitäten in den nächsten Jahren in erster 
Linie fossile Gaskraftwerke vorgesehen (Bundesnetza-
gentur 2022a; Bundesnetzagentur 2022b; Bundesnetz-
agentur 2022c; Loreck/Hermann 2022).  

Kernthese dieses Papiers ist: Wenn erneuerbare Ener-
gien und ggf. an sie angegliederte Technologien über 
geeignete Kapazitätsmarktmechanismen stärker in 
die Erhaltung der Systemsicherheit einbezogen und 
dementsprechend technisch anders konfiguriert wer-
den, kann der (fossile) Backup-Bedarf in den Reser-
vemechanismen deutlich reduziert werden. Das er-
möglicht schnellere Fortschritte bei der Dekarbonisie-
rung und unterstützt eine rasche Reduktion der Abhän-
gigkeit von fossilen Gasimporten. 
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1.1 Warum die Fiktion der 
Kupferplatte ausgedient hat 

Im heutigen Strommarkt werden Netz und Markt klar 
voneinander getrennt. Ziel dieser Betrachtungsweise 
war es im Zuge der Strommarktliberalisierung, unter an-
derem eine hohe Liquidität des Stromhandels innerhalb 
einer Preiszone zu gewährleisten. In der Folge gilt die 
Grundannahme, dass Transportkapazitäten den Strom-
handel am Großmarkt nicht beschränken dürfen (Hirth 
et al. 2018).  

Diese sogenannte „Fiktion der Kupferplatte“ ent-
spricht nicht der Realität. Der Ausbau der Erneuerba-
ren und die Verbrauchsschwerpunkte fallen geografisch 
stark auseinander, wobei verschiedene geplante Kraft-
werksstilllegungen diese lokale und regionale Entkop-
pelung noch erhöhen. Die Netzinfrastruktur wird nicht so 
rasch angepasst, wie es diese Entwicklung erfordern 
würde und es entstehen Transportengpässe. Daher 
müssen Netzbetreiber immer öfter in das tatsächliche 
Liefergeschehen eingreifen. Eine häufig notwendige 
Maßnahme ist der Redispatch: Im Falle eines Netzeng-
passes greift der Netzbetreiber in den Erzeugungsbe-
trieb bestimmter Kraftwerke ein und ordnet z. B. eine Re-
duktion der Produktion „vor“ dem Engpass und eine Er-
höhung der Produktion „hinter“ dem Engpass an. Auf 
diese Weise wird der Stromtransport durch die bereits 
ausgelastete Stromleitung vermieden, der „Stau wird 
umgangen“. (Reiner Lemoine Institut 2020) 

Da dieser Redispatch-Eingriff unabhängig vom Markt 
stattfindet, werden beide Kraftwerke für die angeord-
neten Maßnahmen durch den Netzbetreiber kompen-
siert. Die entstandenen Kosten werden auf die Netz-
entgelte umgelegt (Netztransparenz.de).  

Betrifft der Redispatch-Eingriff vor dem Engpass ein   
EE-Kraftwerk und wird zum Ersatz hinter dem Engpass 
die Produktion eines fossilen Kraftwerks erhöht, führt 
dies unweigerlich zu höheren Emissionen Die eigentlich 
beabsichtige Emissionssenkung wird also nicht er-
reicht. 

Die Kosten für Redispatch sind in den letzten Jahren 
kontinuierlich angestiegen und wurden neben dem 
Netzausbau zu einem Treiber der steigenden Netzent-
gelte für Haushalt und Industrie (Bundesnetzagentur 
2022d; Energie und Management 2021).  

Grund für die vermehrten Netzengpässe ist das zuneh-
mende räumliche Auseinanderklaffen von Produktion 
und Verbrauch. In der „alten Welt“ lagen Industriestät-
ten, Ballungsgebiete und Kraftwerke oft nah beieinan-
der (z. B. im Ruhrgebiet). Der EE-Ausbau fand zuletzt 
aber vermehrt im weniger dicht besiedelten Norden und 
Nord-Osten Deutschlands statt. Somit stieg der Strom-
transportbedarf zwischen Nord und Süd. In der Folge 
wird derzeit tendenziell (Wind-)Strom aus dem Norden 
abgeregelt und mit fossilem Strom im Süden ausgegli-
chen. Daher sind die Redispatch-Maßnahmen in ihrer 

jetzigen Form kontraproduktiv für die Dekarbonisie-
rung (BMWK 2020).  

Die Annahme der Kupferplatte führt außerdem dazu, 
dass es im Markt keine Anreize für eine systemdienli-
che Platzierung von Anlagen gibt, da die Netzengpässe 
keinen Einfluss auf Finanzierung und Rentabilität der 
Anlagen haben. Gleichzeitig ist eine gezielte, dezentrale 
Nutzung von Strom, beispielsweise um Transport zu ver-
meiden, ebenfalls nicht vorgesehen (Leopoldina/aca-
tech 2020). Erste Maßnahmen, die mehr Gestaltungs-
spielräume für regionale Vermarktungsmodelle ermögli-
chen sollten, wie bspw. das Regionalnachweisregister 
(RNR) haben bisher noch nicht zum gewünschten Erfolg 
geführt (Lehmann/Müller 2021).  

1.2 „Missing Money“: 
Finanzierungsengpässe durch 
sinkende Preise 

Da erneuerbare Energien keinen Brennstoff mit variab-
len Beschaffungskosten zur Energieerzeugung brau-
chen, sind ihre Stromgestehungskosten allein von den 
Investitionskosten abhängig. Diese sinken beständig. 
Gibt es ein hohes gleichzeitiges Dargebot an erneuerba-
ren Energien (z. B. während eine Sturmtiefs), sinkt der 
durchschnittliche Preis an der Strombörse tendenziell 
mit zunehmenden EE-Anteil (Fraunhofer ISE 2021).   

Auf Grund des Merit Order-Effekts wird teurerer, fossiler 
Strom dann nicht mehr bezuschlagt, die fossilen Kraft-
werke verdienen also immer weniger Geld. Dies ist im 
Sinne des Klimaschutzes und führt insgesamt zu niedri-
geren Preisen. In den letzten Jahren kam es sogar immer 
wieder zu Zeiten mit negativen Preisen. Dieses Phäno-
men stellt ein Finanzierungsproblem sowohl für fossile 
als auch für erneuerbare Kraftwerke dar (Prognos 2021). 
Nach 4 Stunden mit negativen Preisen in Folge erhalten 
auch letztere keine EEG-Einspeisevergütung mehr 
(Netztransparenz.de 2022). 

Gleichzeitig werden fossile Kraftwerke (vor allem sehr 
flexibel einsetzbare) aber für einen Übergangszeit-
raum noch gebraucht, um die Stromerzeugung zu Zei-
ten besonders hohen Stromverbrauchs abzusichern 
(Spitzenlast). Es gibt die weit verbreitete Einschätzung, 
dass sich Betrieb und Bau von Gaskraftwerken nur durch 
die Erbringung von Spitzenlast nicht rentieren werden 
und daher notwendige Investitionsanreize fehlen. Ver-
treter der Gasbranche fordern daher eine Absicherung 
der Investition in Form eines Vergütungsmechanismus 
für das Bereitstellen der potenziell notwendigen Erzeu-
gungsleistung (Kapazitätsmarktmechanismus) (Kehler 
2022). 

Die pauschale Vergütungslogik des EEG führt zu einer 
Verschärfung des Problems. Anlagenbetreiber haben 
kaum Anreize, ihre Anlagen „netzdienlich“ zu planen und 
zu betreiben. Zwar gab es verschiedene 
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Korrekturversuche, beispielsweise die Südquote, doch 
diese wurde bisher beihilferechtlich noch nicht von der 
EU genehmigt (Bundesnetzagentur 2022e). Die derzei-
tige geografische Konzentration von erneuerbaren 
Energien derselben Technologie verstärkt die hohe 
Gleichzeitigkeit. Die Folge sind Überproduktionspeaks 
und Netzengpässe, die dazu führen, dass wertvoller er-
neuerbarer Strom abgeregelt werden muss. 

Ohne Anpassungen im Marktdesign ist bei erfolgreich 
beschleunigtem EE-Ausbau zu erwarten, dass es zu-
künftig zunehmend Zeiten mit negativen oder sehr nied-
rigen Preisen geben wird. Prognos beispielsweise er-
rechnete, dass im Jahr 2050 33% der produzierten PV-
Strommengen zu negativen Preisen führen könnte und 
15% der Strommengen aus Windenergieanlagen (Prog-
nos 2021). Die 4h-Regel würde dann sehr häufig über-
schritten und auch die Refinanzierungssicherheit für er-
neuerbare Energien beeinträchtigen. 

1.3 Die Reservemechanismen: 
Steuerbare Kapazitäten 
außerhalb des Markts 

Aktuell verpflichtet der Regulierer in Deutschland die 
Übertragungsnetzbetreiber zur Umsetzung von Reser-
vemechanismen, die hauptsächlich über Kapazitäts-
zahlungen funktionieren. Diese sollen die Versor-
gungssicherheit gewährleisten und steuerbare Kapazi-
täten zur Absicherung der Systemstabilität bereitstellen 
(Loreck/Hermann 2022). 

Grundsätzlich gilt in Deutschland ein Energy-Only 
Markt. Demnach führt nur die gehandelte Kilowatt-
stunde Strom zu einem finanziellen Erlös. Dies steht im 
Unterschied zu „Kapazitätsmärkten“ wie beispielsweise 
in Polen oder Frankreich. In diesen Märkten werden 
Kraftwerksbetreiber für die Bereitstellung ihrer Leistung 
vergütet. Zudem wird die benötigte Kapazität durch den 
Regulierer bestimmt und ausgeschrieben. In einem 
„Energy-Only“-Markt wird dies ausschließlich durch An-
gebot und Nachfrage für die tatsächlich bereitgestellte 
Energie am Markt bestimmt (Consentec 2021). 

Die Preissignale sollen für die Vorhaltung ausreichender 
Kapazitäten sorgen. Studien haben gezeigt, dass dies 
funktioniert und der Energy-Only-Markt in Deutschland 
bisher kein grundsätzliches Versorgungsdefizit verur-
sacht. Dennoch kann nicht ausgeschlossen werden, dass 
es in Ausnahmesituationen zu Knappheiten kommen 
könnte, da  Marktteilnehmer nicht für sehr selten eintref-
fende Risikoszenarien planen (Consentec 2021).  

Mit Verweis auf das Restrisiko einer potenziellen Ver-
sorgungslücke und den daraus resultierenden Bedarf 
an regelbaren Kapazitäten, wurden in Deutschland Re-
servemechanismen eingeführt, die außerhalb des Mark-
tes existieren. Zu diesen Mechanismen gehören die 

Kapazitätsreserve, die Sicherheitsbereitschaft und 
die Netzreserve. 

1.3.1 Die Kapazitätsreserve: 
Erzeugungskapazitäten für den Notfall 

Die Kapazitätsreserve nach §13e EnWG wurde für Not-
fallsituationen geschaffen. Sie soll dann greifen, wenn 
alle Marktmechanismen ausgeschöpft sind und trotz 
freier Preisbildung nicht genügend Strom produziert 
wird. Die Menge der in der Kapazitätsreserve vorgehal-
tenen Kraftwerke soll den „reasonable worst case“ abde-
cken.  Aktuell beträgt die vom Regulierer bestimmte 
Soll-Größe 2 GW (Bundesnetzagentur 2022a). 

Der Mechanismus wurde im Jahr 2016 als „Sicherheits-
netz“ für den Energy-Only-Markt eingeführt (Lo-
reck/Hermann 2022). Die Regelung wurde 2018 von der 
EU-Kommission gebilligt, die ersten Ausschreibungen 
fanden im Jahr 2019 statt. Seitdem wird die Teilnahme 
alle zwei Jahre für jeweils zwei Jahre ausgeschrieben. 
Der erste Erfüllungszeitraum lief vom 1.10.2020 bis zum 
20.09.2022. Es wurden 2 GW ausgeschrieben und 
knapp 1,06 GW beschafft. Die letzte Ausschreibung im 
Dezember 2021 für den nächsten Erfüllungszeitraum 
ergab dieselben Zuschläge (Bundesnetzagentur 2022a). 

Anlagen, die in der Kapazitätsreserve sind, dürfen nicht 
am Markt teilnehmen, und auch nicht dahin zurück-
kehren. Eine Ausnahme gilt für regelbare Lasten. Für die 
Teilnahme an der Kapazitätsreserve wird ein festgeleg-
ter Preis von bis zu 100/kW pro Jahr gezahlt (§ 12 Kap-
ResV). In dieser Vergütung sind bis zu 16 Abrufe abge-
deckt. Diese Kosten werden über die Netzentgelte an 
die Verbraucher*innen umgelegt. Kommt die Kapazi-
tätsreserve tatsächlich zum Einsatz, dann kostet dies bis 
zu 20.000€/ MWh oder mehr. Die Kosten müssen dann 
von den Bilanzkreisverantwortlichen gezahlt werden. 
Die Akteure im Strommarkt haben also einen hohen fi-
nanziellen Anreiz, es nicht dazu kommen zu lassen, dass 
die Kapazitätsreserve aktiviert wird. Ihr Einsatz wird von 
den Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) nachrangig zu 
anderen Maßnahmen angeordnet (§13 Abs. 1 und 2 
EnWG). Anlagen in der Kapazitätsreserve können aber 
auch für die Netzreserve genutzt werden (r2b energy 
consulting 2021).  

Gemäß § 9 KapResV dürfen Erzeugungsanlagen, Spei-
cher und regelbare Lasten an dem Mechanismus teil-
nehmen. Sie dürfen eine maximale Anfahrtszeit von 12 
Stunden haben. Außerdem gelten Emissionsgrenz-
werte von 550g CO2/kWh für Anlagen, die nach Juli 
2019 in Betrieb genommen wurden. Ab dem 1. Juli 2025 
dürfen auch Anlagen, die vor Juli 2019 in Betrieb genom-
men wurden, nur noch maximal 550g CO2/ kWh aussto-
ßen (r2b energy consulting 2021).  

Erneuerbare Anlagen könnten grundsätzlich an der Ka-
pazitätsreserve teilnehmen, allerdings sind bisher nur 
Erdgaskraftwerke für den Mechanismus kontrahiert. 
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Bislang kam die Kapazitätsreserve noch nie zum Ein-
satz. Die vertraglich gebundenen Kraftwerke wurden 
gelegentlich zum Redispatch in der Netzreserve genutzt 
(Loreck/Hermann 2022). 

1.3.2 Die Sicherheitsbereitschaft: 
ausgediente Braunkohlekraftwerke als 
letzte Reserve 

Der Mechanismus der Sicherheitsbereitschaft dient 
dazu, Braunkohlekraftwerke vor ihrer endgültigen Still-
legung vier Jahre lang als Reserve vorzuhalten. Alle 
Anlagen in der Sicherheitsbereitschaft sind bereits vor-
läufig stillgelegt und werden bei Bedarf durch den ÜNB 
reaktiviert. In diese Sicherheitsbereitschaft wurden seit 
2016 insgesamt acht Braunkohleblöcke mit insgesamt 
2,7 GW Leistung versetzt (Bundesnetzagentur 2022c). 
Gemäß den Teilnahmebedingungen für die Sicherheits-
bereitschaft müssen sie innerhalb von 24 Stunden kom-
plett betriebsbereit sein und innerhalb von 11 Stunden ei-
nen Teil der Leistung erbringen können. Die Reserve 
wurde noch nie aktiviert. Für den geplante Zeitraum ih-
res Existierens werden Gesamtkosten von vsl. mindes-
tens 1,65 Mrd. Euro erwartet (Schroeter 2021).  
Nach Ablauf der vier Jahre sollen die Anlagen endgültig 
stillgelegt werden. Die Sicherheitsbereitschaft läuft also 
planmäßig schrittweise bis 2023 aus (Loreck/Hermann 
2022).  Auf Grund der aktuellen Gaskrise werden 
Braunkohlekraftwerke, welche eigentlich demnächst 
komplett stillgelegt werden sollten, aber noch länger in 
der Reserve vorgehalten. Ziel ist es, im Falle des Liefer-
stopps von russischem Erdgas kurzfristig weitere Kraft-
werke zur Stromproduktion zur Verfügung zu haben. Die 
Kraftwerke sollen aber nur dann genutzt werden, wenn 
eine Gefährdung der Energieversorgung besteht. Die 
Maßnahmen sind bis zum 31.03.2024 befristet (Bun-
desregierung 2022). 

1.3.3 Netzreserve: Kraftwerke für den 
netzbedingten Redispatch 

Die Netzreserve wurde 2013 eingeführt, um den Netz-
betreibern eine größere Kapazität für Redispatch-
Maßnahmen zur Verfügung zu stellen. 

Die Anlagen für die Netzreserve werden von den Netz-
betreibern auf Grund ihrer Lage im Netz ausgewählt. 
Dafür wird eine Systemanalyse durchgeführt.  Anlagen in 
der Kapazitätsreserve können ebenfalls hinzugezogen 
werden. Außerdem beteiligen sich Anlagen im Markt 
am Redispatch. Der Einsatz wird durch die ÜNB gesteu-
ert (Loreck/Hermann 2022).  
Im Jahr 2021/2022 waren knapp 5.7 GW Leistung in der 
Netzreserve. Davon wurden alle Anlagen mit Heizöl, 
Steinkohle oder Erdgas betrieben und befanden sich in 
Bayern und Baden-Württemberg. Für die Periode 
2022/2023 werden etwas über 7 GW Leistung in der 
Netzreserve vorgehalten. Zusätzlich zu den bisherigen 

Anlagen kommen vier Steinkohlekraftwerke aus NRW 
dazu (Bundesnetzagentur 2022b). 

1.3.4 Reservemechanismen versus Markt: 
Krisenkontext, Bedarf, Entwicklung 

Angesichts der derzeit sehr angespannten Energiever-
sorgungslage und dem gleichzeitigen Bedarf, rasch 
Emissionen zu senken, kommt den Reservemechanis-
men und ihrer weiteren Entwicklung eine wichtige stra-
tegische, energiepolitische Bedeutung zu.  

Zum einen besteht die Gefahr, dass der (wahrgenom-
mene) Sicherheitsbedarf auf die (politisch definierten) 
Reservemechanismen projiziert wird und dies dazu führt, 
dass diese in Umfang und Wert stark ansteigen und zu 
einer substanziellen Verlagerung des Investitions- 
und Marktgeschehens führen. Dies könnte einer teil-
weisen Re-Regulierung des Strommarktes gleichkom-
men und zu diversen Folgeproblemen führen. Zum an-
deren könnte der erhöhte politische Kontrollbedarf für 
die Marktpreise und das Marktgeschehen und eine da-
mit einhergehende Stärkung der stark geregelten Reser-
vemechanismen wichtige Marktdynamiken für Erneu-
erbare und Dekarbonisierung ausbremsen.   

Die lange nur in Fachkreisen diskutierte Frage nach ei-
nem passenden Umgang mit Definition, Bedarf und 
Kosten von Versorgungssicherheit sollte angesichts ih-
rer potenziell großen Auswirkungen breiter diskutiert 
werden.  

Hierzu gibt es bereits verschiedenen nationale und EU-
weite Prozesse (ENTSO-E 2021), bei denen angesichts 
der zuletzt harschen Kritik der europäischen Aufsichts-
behörde ACER an der Ergebnisqualität eine stärkere Be-
teiligung der Zivilgesellschaft sinnvoll und notwendig 
wäre (ACER 2022).  

Vorschläge, wie die Reservemechanismen vermehrt de-
karbonisiert werden, finden sich in Kapitel 3. 
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2 Vorschlag für das Stromsystem 
von morgen: Neue 
Finanzierungsquellen für 
Erneuerbare, mehr 
Systemorientierung 

Um die Dekarbonisierung des Energiesystems weitervo-
ranzubringen, müssen die aufgezeigten Kernkonflikte im 
System aufgelöst werden.  

Dafür braucht es ergänzende Finanzierungmechanis-
men zum EEG, die sicherstellen, dass sich der Ausbau 
von erneuerbaren Energien weiterhin lohnt, gleichzeitig 
systemdienlicher wird und Folgeprobleme im Energie-
system reduziert werden. Im ersten Schritt heißt das: die 
physikalischen Realitäten des Stromnetzes anerken-
nen und bei der Marktpreisbildung berücksichtigen. Er-
neuerbare Energie sollen außerdem unmittelbar zu 
mehr Versorgungssicherheit und Systemstabilität bei-
tragen, damit für die Systemstabilität kein Rückgriff auf 
fossile Kraftwerke nötig ist.  

 

Eckpunkte des Vorschlags: 

Abkehr von der ausschließlichen kWh-Vergütung des 
Einspeisetarifs, Umstellung der Finanzierung auf meh-
rere Säulen:  

1. Direktvermarktung von geeigneten Erzeugungs-
mengen über den Spotmarkt  

2. Zusätzlich alternative Vertriebswege ermöglichen: 
Terminmarkt oder OTC, z. B. durch (regionale) 
Power Purchase Agreements (PPAs) 

3. Kapazitätszahlungen für EE-Anlagen in Abhän-
gigkeit von ihrer Netzdienlichkeit (z. B. Größe der 
Anlage, Lage im System, prognostiziertes Einspeise-
profil, technische Eignung für Systemdienstleistun-
gen) über Ausschreibungen 

4. Stromtransportkosten einpreisen, abhängig von 
verfügbaren Transportkapazitäten, z. B. durch no-
dale oder zonale Transportentgelte 

5. Übergangsweise: Einspeisetarif für einen (definier-
ten) Teil der Erzeugungsmengen weiterführen 

6. Ein stetig und rasch steigender CO2-Preis bzw. 
eine verbindliche Verknappung der Emissions-
rechte, welche als übergreifender Markttreiber für 
emissionsfreie Technologien fungieren 

 

 

 

2.1 Vertriebswege außerhalb des 
Einspeisetarifs etablieren 

Der Übergang aus der etablierten, kWh-basierten Ver-
gütung des Einspeisetarifs hin zu einer stärkeren Diversi-
fizierung der Vertriebswege für erneuerbare Energien ist 
bereits im Gang. Vermehrt werden erneuerbare Strom-
mengen marktlich strukturiert und gebündelt und mit-
tels sogenannter Power Purchase Agreements außer-
halb der EEG-Förderung und des Spotmarkts mit länge-
ren Bindungsfristen an Kunden verkauft. Heute ist das 
aber eine grundsätzliche Richtungsentscheidung für 
den Anlagenbetreiber, da ein Nebeneinander der geför-
derten und ungeförderten Vermarktungsformen nicht 
vorgesehen ist. Der Vorschlag soll hier mehr Flexibilität 
und damit Markt- und Systemorientierung ermöglichen. 
Die „echte“ Direktvermarktung der erneuerbaren 
Strommengen soll mehr und mehr zum Standard werden. 

Durch die zusätzliche Vermarktung von Teilen der 
Strommengen am Terminmarkt oder im direkten Handel 
„over-the-counter (OTC), z. B. mittels PPAs, kann au-
ßerdem eine höhere Wertigkeit für regionalen 
Grünstrom erzielt werden (BAG Energie 2019).   

Die geeignete Verteilung der Strommengen zwischen 
den Vermarktungsformen ist freigestellt. Mengenan-
passungen zwischen den verschiedenen Finanzierungs-
/Fördermodellen sollten für die EE-Anlagenbetreiber 
einfach und auch regelmäßig veränderbar sein (z. B. jähr-
liche Anpassung), damit auf Marktentwicklungen rea-
giert werden kann.  

Mittelfristig soll die Förderung per Einspeisetarif abge-
löst werden von einem mehrgliedrigen Modell, dass wei-
ter eine grundlegende Planungssicherheit bietet und 
gleichzeitig die Reaktion auf klare Bedarfssignale und 
Marktchance ermöglicht. 

Eine funktionale CO2-Bepreisung mit klaren Verknap-
pungssignalen ist für das Gelingen des Vorschlags 
grundlegend wichtig, denn sie wirkt übergreifend unter-
stützend für emissionsfreie Technologien. Eine Reform 
des EU ETS ist derzeit im Rahmen des European Green 
Deal in der Debatte. 

2.2 Physikalische Realitäten 
anerkennen: Transport kostet. 

In einem komplett erneuerbaren Energiesystem werden 
die Stromgestehungskosten immer geringer, während 
die Bewirtschaftung und das Systemmanagement der 
Netze zum Hauptkostenpunkt für die Systemnutzer 
werden (Reiner Lemoine Institut 2020).  

Um das System sinnvoll weiterzuentwickeln, sollten 
Netz und Markt daher zusammengedacht werden. 
Durch Preissignale können Anreize gesetzt werden, 
Transportkapazitäten so effizient wie möglich zu nutzen 
und zu planen. Transportentgelte müssen, abhängig 
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von der aktuellen Netzauslastung, dynamisch sein 
und nodal oder zonal gestaltet werden. So können durch 
den geringeren Transportbedarf Kosten vermieden wer-
den und es entstehen Anreize, das Netz durch die Nut-
zung von Flexibilitäten intelligent auszulasten. 

Die Transportentgelte sind sowohl für erneuerbare als 
auch für fossile Strommengen gleichermaßen zu erhe-
ben. 

Damit eine solche Umstellung rasch und zielgerichtet 
passieren kann, müssen parallel die Anreizregulierung 
für die Netzbetreiber sowie die zugrunde liegenden 
Netzentgeltverordnungen angepasst werden. Die ak-
tuellen Strukturen der Anreizregulierung verhindern 
zum Teil die Erschließung und Nutzung von Flexibilitäts-
optionen und führen zu einem übermäßigen Fokus der 
Netzbetreiber auf den weiteren Netzausbau (Bundes-
amt der Justiz 2007; Senders/Halbig 2020). 

2.3 Systemverantwortung als Teil 
des Marktergebnisses etablieren 

Dadurch, dass ein Teil der Einnahmen von der system-
dienlichen Platzierung, der technischen Eignung und 
dem prognostiziertem Einspeiseprofil der Anlage ab-
hängt, wird ein Anreiz für die systemdienliche Planung 
der Anlagen gesetzt. Dadurch sollen Netzengpässe und 
Abregelungen vermieden und mehr erneuerbarer Strom 
nutzbar werden (z. B. über eine bessere Rentabilität von 
PV-Anlagen mit Ost-West-Ausrichtung).  

Durch die Möglichkeit, einen Leistungspreis für die sys-
temdienliche Planung und den Betrieb der Anlage zu er-
halten, kann bereits durch die Platzierung und Dimen-
sionierung von EE-Anlagen zukünftig der Bedarf an Re-
dispatch-Maßnahmen verringert werden (Prognos 
2021).  

Darüber hinaus können EE-Anlagen, individuell oder ge-
poolt, den Netzbetreibern im Rahmen der üblichen 
Handhabung von Systemdienstleistung (marktbasiert 
und reguliert) zur Verfügung gestellt werden, so wie es 
heute bereits bei fossilen Kraftwerken üblich ist (BAG 
Energie 2019).  

So können erneuerbare Energien dazu beitragen, die 
Systemstabilität zu gewährleisten und fossile Kraft-
werke, welche zu diesem Zweck vorgehalten werden, 
sukzessive ersetzen.  

3 Sektorenkopplung gezielt 
vorantreiben für mehr Resilienz 
und rasche Dekarbonisierung  

Ein besseres systemisches Management ist nicht nur im 
Stromsektor vonnöten. Wie eingangs erwähnt, ist für 
eine substanzielle und rasche Dekarbonisierung aller 
Energieverbräuche eine flexible und intelligente 

Kopplung aller Energiesektoren erforderlich: Strom, 
Wärme, Gas und Verkehr.  

Viele Speicher- und Wandlungstechnologien, die dies 
ermöglichen und auch die hohen Anforderungen an den 
Echtzeitbetrieb des Stromnetzes unterstützen, existie-
ren bereits, z. B.  

 Laststeuerungssysteme, Batteriespeicher und 
Druckluftspeicher für die kurzfristige Anpassung 
von Last- und Einspeiseprofilen,  

 Hochtemperaturspeicher, Elektrolyseure, Pump-
speicher und Biogasanlagen, deren Produkte sehr 
gut mittel- und tlw. langfristig speicherbar sind und 
die sowohl direkt/stofflich als auch zur (Rück-)Ver-
stromung für den Stromsektor genutzt werden kön-
nen,  

 Niedertemperaturspeicher, Wärmenetze und auch 
Gasnetze, die aufgrund der großen Energiebedarfe 
und der deutlich langsameren Netz- und Prozess-
managementanforderungen sehr gut als Puffer für 
erneuerbare Erzeugungsspitzen geeignet sind und 
z. T. auch für eine saisonale Verschiebung von Ener-
gieerzeugung und -verbrauch genutzt werden kön-
nen. 

In verschiedenen, öffentlich geförderten Vorhaben wur-
den die komplexen Anforderungen an die technischen 
und prozessualen Voraussetzungen, die ein solcher An-
satz erfordert, bereits seit den 2010er-Jahren intensiv 
erforscht und erprobt, zuletzt von 2017 bis 2020 im groß 
angelegten Förderprogramm „Schaufenster intelligente 
Energie – Digitale Agenda für die Energiewende“ (SIN-
TEG)“, für das die Bundesregierung über 200 Millionen 
Euro eingesetzt hat (Fraunhofer IBP et al. 2015; SINTEG 
2022; VDE 2019). 

Die Machbarkeit und die Synergiemöglichkeiten wurden 
also hinlänglich demonstriert. Die gewonnenen Er-
kenntnisse sollten nun so rasch wie möglich in die po-
litische Praxis und vor allem in die Diskussion der Ge-
staltungsmöglichkeiten des Energiemarktdesigns 
einfließen. 

Auch die Infrastrukturplanungsprozesse müssen im 
Hinblick auf die Möglichkeiten und Erfordernisse einer 
erfolgreichen Sektorenkopplung weiterentwickelt wer-
den. Nicht nur die nationalen Netzentwicklungspläne 
(NEP) für die zentralen Übertragungs-/Fernleitungsinf-
rastrukturen (NEP Strom und NEP Gas) sind reformbe-
dürftig, sondern auch die Verbindung zu den europäi-
schen Prozessen und zu den heutigen „Verteilnetzen“. 
Diese werden im Zuge der Dekarbonisierung mehr und 
mehr zu den zentralen Orten der Veränderung.  
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4 Wie kann man die 
Reservemechanismen 
dekarbonisieren?  

Die heute bestehenden Reservemechanismen existie-
ren „neben“ dem Markt, und sollen zwei Aufgaben erfül-
len: Sie sollen einerseits Versorgungssicherheit gewähr-
leisten, also genügend Kapazitäten bereitstellen, um 
den Strombedarf jederzeit decken zu können. Ande-
rerseits sollen sie dem Netzbetreiber ausreichend Kapa-
zitäten zur Erbringung von Systemdienstleistungen 
zur Verfügung stellen. Aktuell nehmen an ihnen aus-
schließlich fossile Kraftwerke teil. Um die Klima- und 
Energiewendeziele zu erreichen, müssen auch die Re-
servemechanismen dekarbonisiert werden.  

Die Einführung eines Kapazitätsmarktmechanismus für 
erneuerbare Energien und die Einführung eines Trans-
portpreises können maßgeblich zur Stabilisierung des 
Systems beitragen. Mit der vermehrten Übernahme der 
Systemverantwortung durch den Markt verringert sich 
der Bedarf an Reservekapazitäten. So können die ver-
bleibenden Kapazitätsbedarfe rascher dekarbonisiert 
und flexibler gestaltet werden. 

4.1 Nutzung von Erneuerbaren in 
den Reservemechanismen  

Grundsätzlich wäre es möglich, dass erneuerbare Ener-
gien an der Kapazitätsreserve oder der Netzreserve teil-
nehmen.  Die Kriterien zur Teilnahme an den entspre-
chenden Mechanismen schließen erneuerbare Ener-
gien nicht explizit aus. Insbesondere in Verbindung mit 
Speichern oder durch das Poolen von erneuerbaren Pro-
duktionskapazitäten könnten erneuerbare Energien die 
erforderte Verlässlichkeit gewährleisten.  

Anlagen, die an den Kapazitätsmechanismen teilneh-
men, werden jedoch vom Markt ausgeschlossen. Im Hin-
blick auf die nach wie vor knappen erneuerbaren Erzeu-
gungskapazitäten, erscheint eine Verlagerung dieser 
Produktionskapazitäten in den Mechanismus nicht 
sinnvoll. Insbesondere, da ältere EE-Anlagen, die sich 
ggf. am Markt nicht mehr rentieren und für eine Teil-
nahme an den Reservemechanismen in Frage kämen, im 
Rahmen von Repowering durch neue, effizientere Anla-
gen ausgetauscht werden können. Aufgrund der Flä-
chenknappheit ist dies systemisch sinnvoller. 

4.2 Nutzung von Demand Side 
Management und Speichern in 
den Reservemechanismen 

Um die Reservekapazitäten zu dekarbonisieren, können 
die Flexibilitäten eines erneuerbaren Systems genutzt 
werden.  

Versorgungssicherheit setzt voraus, dass die Nachfrage 
nach Strom, bei angemessener Zahlungsbereitschaft, 
gedeckt werden kann (Consentec 2021).  Bei einer zu ge-
ringen Produktion, kann auch eine Reduktion des Be-
darfs dieses Gleichgewicht wieder herstellen.  

Denkbar wäre, dass Industriebetriebe im Rahmen von 
Demand Side Management ihre Produktion gegen ein 
Entgelt zeitweise reduzieren. Dies ist zwar bereits 
heute grundsätzlich erlaubt, regelbare Lasten haben 
aber aufgrund der langen Bindungsfristen und unflexib-
len Anforderungen noch nie an der Kapazitätsreserve 
teilgenommen (Bundesnetzagentur 2022a). 

Zwar dürfen flexible Lasten, anders als Erzeugungsanla-
gen, in den Markt zurückkehren, die Opportunitätskos-
ten sind für flexible Lasten aber deutlich höher als für aus 
dem Markt ausscheidende Kraftwerke (SINTEG 2022; 
TU Dresden 2014). Ebenso wurden regelbare Lasten 
noch nie für die Netzreserve genutzt. Grundsätzlich wäre 
es aber möglich einen Netzengpass durch eine Nachfra-
gereduktion oder -verlagerung zu mildern.  

Eine Studie im Auftrag des Bundesverband Erneuerbare 
Energie e.V. geht von einem temporären Nachfragere-
duktionspotenzial von ca. 6.7 GW aus (Fraunhofer ISE 
et al. 2021).  

Batteriespeicher werden bereits seit mehreren Jahren 
erfolgreich genutzt, um kurzfristige Schwankungen im 
Stromnetz auszugleichen und nehmen z. B. am Re-
gelenergiemarkt teil. Andere Speicherformen haben das 
Potenzial für längere Speicherung und damit für eine 
Unterstützung der Reservemechanismen und der Ver-
sorgungssicherheit (s. Kapitel 3).  
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5 Ansätze zur Dekarbonisierung der 
verbleibenden fossilen 
Kapazitäten 

Aktuell sind  etwas über 30 GW Gaskraftwerksleistung in 
Deutschland installiert (BDEW 2021). Alle regelbaren 
Kapazitäten, inklusive der noch bestehenden Kohle- 
und Atomkraftwerke, betragen etwa 100 GW (Prognos 
2021). Davon sind nur etwa 10 GW in den Reserveme-
chanismen vorgehalten. 

Auf Grund der fortschreitenden Elektrifizierung des 
Verkehr- und Gebäudesektors und dem Ausstieg aus 
Atom- und Kohleverstromung besteht über die nächs-
ten Jahre ein erhöhter Bedarf an Gaskraftwerken. 

Agora Energiewende geht von einem Bedarf an Gas-
kraftwerken von 61 GW in 2035 aus (Agora Energie-
wende 2022). Das Klimaneutralitätsszenario von Prog-
nos rechnet mit einem Bedarf an regelbarer Leistung in 
Höhe von 65 GW in 2030 (Prognos 2021). 

Langfristig können Gaskraftwerke auch mit klimaneut-
ralem Wasserstoff oder anderen erneuerbar herge-
stellten Gasen betrieben werden und so fossile Energie-
träger vollständig ersetzen. In naher Zukunft steht Was-
serstoff jedoch noch nicht in ausreichenden Mengen zur 
Verfügung. Agora rechnet damit, dass im Jahr 2030 
80% der Gaskraftwerke mit Wasserstoff betrieben wer-
den und im Jahr 2035 nur noch 2% fossiles Gas einge-
setzt werden (Agora Energiewende 2022).  

Aktuelle Studien zeigen auch, dass ein kurzfristiger Ver-
zicht auf Gas, zum Beispiel durch den russischen Liefer-
stopp, durch das System abzupuffern wäre. Durch den 
vermehrten Einsatz von Kohle könnten 30 - 100% des 
Gases im Stromsektor substituiert werden (Kemfert 
2022).  

Um die Dekarbonisierung aller Bereiche des Energiesys-
tems zuverlässig voranzubringen und dabei Lock-In Ef-
fekte zu vermeiden, braucht es klare Kriterien: 

 Alle fossilen Kraftwerke, welche neu gebaut werden, 
sollten Umstellungsfähigkeit auf erneuerbare 
Energien demonstrieren müssen. Alle neuen Gas-
anlagen müssen dementsprechend H2-Ready sein. 
Dafür muss die technische und wirtschaftliche Um-
setzbarkeit der Umstellung demonstriert werden.  

 Durch eine klare Vorgabe zur Nutzungsbefristung 
kann der Ausstieg aus fossilem Gas von vornherein 
planbar festgelegt werden. Neue Anlagen müssten 
somit darlegen, wie die Anlage zum Ablauf der Be-
fristung umgenutzt werden kann und wie die Be-
treiber dies wirtschaftlich realisieren können. Eine 
Befristung hat den Vorteil der vorausschauenden 
Planbarkeit und Transparenz. Eine flexible Anpas-
sung je nach Entwicklung der Umstände ist jedoch 
regulatorisch schwierig. 

 Alternativ können maximale CO2-Budgets für die 
verschiedenen Kraftwerke festgelegt werden, wel-
che dazu anreizen, die Anlage besonders emissi-
onsarm und marktlich effizient zu betreiben. Spä-
testens nach Aufbrauchen des Budgets müssen die 
Anlagen dann für einen klimaneutralen Betrieb um-
gerüstet werden. Es können zusätzlich Prämien de-
finiert werden, die Anreize für eine frühere Umstel-
lung und Nicht-Ausnutzung der CO2-Budgets dar-
stellen. 

 Wie bereits in der Kapazitätsreserve angewendet, 
können Emissionsgrenzwerte für die Teilnahme an 
Reservemechanismen gelten. Ein positiver Effekt ist, 
dass dadurch der Wettbewerb um einen emissions-
ärmeren Betrieb befördert wird. Emissionsfaktoren 
können in Betracht gezogen werden. Auch Unter-
schiede zwischen den Upstream-Emissionen soll-
ten dabei berücksichtigt werden (FÖS 2021). 

6 Fazit: Mit einem intelligenten 
Marktdesign zum 
dekarbonisierten Energiesystem 

Eine Anpassung der Funktionsweise des Strom- und 
Energiemarktes ist wichtig, um die Dekarbonisierung 
rasch voranzutreiben und die Resilienz des Energiesys-
tems zu erhöhen.  

Die derzeit bestehenden Ziel- und Steuerungskon-
flikte im Stromsystem führen zu einem (unnötig) erhöh-
ten Bedarf an fossilen Kapazitäten in den Reserveme-
chanismen. Unser Vorschlag für eine Systemdienlich-
keitskomponente in der Vergütungsstruktur für er-
neuerbare Energien kann den Bedarf an Redispatch-
Maßnahmen verringern und dazu beitragen, dass weni-
ger (erneuerbarer) Strom abgeregelt werden muss. Die 
gezielte Integration von neuen und bereits vorhande-
nen Flexibilitäten ins System, z. B. durch Lastverschie-
bung und Speicher, kann diesen Bedarf an fossilen Re-
servekapazitäten rasch reduzieren.  

Das Energiesystem wird robuster und die Versorgungs-
sicherheit insgesamt höher, wenn die Sektorenkopp-
lung und ihre Möglichkeiten endlich umfassend in die 
Überlegungen zur Weiterentwicklung des Marktde-
signs und der Infrastrukturplanung einbezogen werden. 

Eine wichtige Voraussetzung für eine wirtschaftliche 
Umsetzung dieser Entwicklung ist ein stetig und deut-
lich steigender CO2-Preis. 

Eventuelle Finanzierungshilfen für fossile Reservekraft-
werke müssen so ausgestaltet werden, dass keine fossi-
len Überkapazitäten entstehen und ein klarer Dekarbo-
nisierungspfad Bedingung für Genehmigung und Be-
trieb der Anlagen ist. 
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