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Vorwort 

Die Transformation des Energiesystems ist eine der zentralen Herausforderungen unserer Zeit. 

Deutschland hat sich, auch im Kontext der europäischen Selbstverpflichtung zur Klimaneutralität 

bis 2050, dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral zu werden. Hier-

für ist ein grundlegender technologischer Umbau des Energiesystems erforderlich. Dabei bildet 

das energiepolitische Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, effi-

zienten und umweltverträglichen Energieversorgung den konzeptionellen Rahmen für die 

Energiewende. 

Von 2012 bis 2021 setzten die Berichte der unabhängigen Expertenkommission zum Energie-

wende-Monitoring auf den jährlichen Monitoringberichten und alle drei Jahre auf den 

ŀǳǎŦǸƘǊƭƛŎƘŜǊŜƴ CƻǊǘǎŎƘǊƛǘǘǎōŜǊƛŎƘǘŜƴ ά5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘŜǊ ½ǳƪǳƴŦǘά ŀǳŦΣ ŘƛŜ ǾƻƳ .ǳƴŘŜǎǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘǎπ

ministerium vorgelegt wurden. Inzwischen sind eine Reihe weiterer Publikationen zu den 

zentralen Themen der Energiewende hinzugekommen, sodass sich die Kommission nun direkt da-

rauf bezieht. Der Auftrag der unabhängigen, aus vier Expertinnen und Experten bestehenden 

Kommission wurde durch einen Beschluss des Bundeskabinetts in 2024 angepasst und weiterent-

wickelt. Der vorliegende Bericht der Expertenkommission ist daher als eigenständiger Bericht 

konzipiert, der Bezug nehmend auf bestehende Veröffentlichungen der Bundesregierung den 

Fortschritt der Energiewende evaluiert. Der vorliegende Bericht wurde inhaltlich am 22. April 2024 

abgeschlossen. Er deckt das Berichtsjahr 2022 ab und stellt, soweit aktuelle Daten vorliegen, auch 

aktuelle Entwicklungen in den Jahren 2023 und 2024 dar. 

Die Jahre 2022 und 2023 wurden geprägt durch den Beginn des russischen Angriffskrieges auf die 

Ukraine im Februar 2022. In Folge des Angriffs kam es in Europa zu einer Energiekrise, die neben 

zeitweise massiv gestiegenen Erdgas- und Strompreisen auch eine neue Diskussion um die Sicher-

stellung von Versorgungssicherheit und die Resilienz im Bereich der Energieimporte sowie der für 

die Energiewende relevanten Rohstoffe und strategischen Güter entfachte. Die Expertenkommis-

sion legt im vorliegenden Bericht daher einen besonderen Fokus auf die Preiswürdigkeit und 

Bezahlbarkeit der Energiewende, auf die Betrachtung der Resilienz des deutschen Energiesystems 

und auf etwaige Abhängigkeiten von Importen. Hierbei werden sowohl die Lieferketten der klas-

ǎƛǎŎƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊ όYƻƘƭŜΣ DŀǎΣ Χύ ŀƭǎ ŀǳŎƘ ŘƛŜ !ōƘŅƴƎƛƎƪŜƛǘ Ǿƻƴ LƳǇƻǊǘŜƴ ǎǘǊŀǘŜƎƛǎŎƘŜǊ 

Rohstoffe (LithiumΣ LǊƛŘƛǳƳΣ ΧύΣ ŘƛŜ ŦǸǊ ŘƛŜ ¢ǊŀƴǎŦƻǊƳŀǘƛƻƴ ŘŜǎ ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜǎȅǎǘŜƳǎ Ƙƛƴ Ȋǳ 

erneuerbaren Technologien essenziell sind, analysiert. Zu diesem Zweck wurde auch die von der 

Expertenkommission genutzte Energiewende-!ƳǇŜƭ ǳƳ ŘƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘά ŜǊπ

weitert. 

Für die Jahre 2022 und 2023 steht die Energiewende-Ampel überwiegend auf Gelb. Die Experten-

kommission drückt damit aus, dass die Ziele der Energiewende auch weiterhin erreicht werden 

können, diese Zielerreichung jedoch kein Selbstläufer ist. Vielmehr sieht die Expertenkommission 

in allen Dimensionen politischen Handlungsbedarf, damit die Transformation des Energiesystems 
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möglichst kostengünstig und schnell gelingt. Neben der Evaluierung des Status Quo gibt die Exper-

tenkommission im Rahmen dieses Berichts eine Vielzahl an konkreten Handlungsempfehlungen 

ab und hat das letzte Kapitel der Charakterisierung einer wirkungsvollen Energie- und Klimapolitik 

gewidmet.  

Die vorliegende Stellungnahme hätte die Expertenkommission nicht ohne den herausragenden 

Einsatz ihrer wissenschaftlichen Mitarbeiterinnen und Mitarbeiter erstellen können. Ein ganz herz-

licher Dank geht deshalb an Johanna Ohlig, Marvin Müller und Malte Herten von der Ruhr-

Universität Bochum (RUB), Dr. Christian Sölch, Dr. Philipp Runge und Lukas Lang von der Friedrich-

Alexander-Universität Erlangen-Nürnberg (FAU), Hauke Hermann, Dr. Katja Schumacher und Dr. 

Sibylle Braungardt vom Öko-Institut sowie Célia Burghardt und Hendrik Wulfert von der Albert-

Ludwigs-Universität Freiburg. 

Fehler und Mängel dieser Stellungnahme gehen allein zu Laster der Unterzeichner. 

 

 

 

Andreas Löschel  

 

 

 

 

  Veronika Grimm  

 

 

 

Felix Matthes  

 

 

 

Anke Weidlich 
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Zusammenfassung des Berichts 

1. Stand der Energiewende  

Z1. Die Transformation des Energiesystems ist eine der zentralen Herausforderungen unserer 

Zeit. Deutschland hat sich, auch im Kontext der europäischen Selbstverpflichtung zur Klimaneut-

ralität bis 2050, dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral zu werden. 

Hierfür ist ein grundlegender technologischer Umbau des Energiesystems erforderlich. Dabei bil-

det das energiepolitische Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, 

effizienten und umweltverträglichen Energieversorgung den konzeptionellen Rahmen.  

Z2. Von 2012 bis 2021 setzten die Berichte der unabhängigen Expertenkommission zum Ener-

giewende-Monitoring auf den jährlichen Monitoringberichten und alle drei Jahre auf den 

ausführlicheren Fortschrittsberichten ά5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘŜǊ ½ǳƪǳƴŦǘά ŀǳŦΣ ŘƛŜ ǾƻƳ .ǳƴŘŜǎǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘǎπ

ministerium vorgelegt wurden. Inzwischen sind eine Reihe weiterer Publikationen zu den 

zentralen Themen der Energiewende hinzugekommen, sodass sich die Kommission nun direkt da-

rauf bezieht. Der Auftrag der unabhängigen, aus vier Expertinnen und Experten bestehenden 

Kommission wurde durch einen Beschluss des Bundeskabinetts in 2024 angepasst und weiterent-

wickelt. Der vorliegende Bericht der Expertenkommission ist daher als eigenständiger Bericht 

konzipiert, der Bezug nehmend auf bestehende Veröffentlichungen der Bundesregierung den 

Fortschritt der Energiewende evaluiert. Der vorliegende Bericht wurde inhaltlich am 22. April 2024 

abgeschlossen. Er deckt das Berichtsjahr 2022 ab und stellt, soweit aktuelle Daten vorliegen, auch 

aktuelle Entwicklungen in den Jahren 2023 und 2024 dar. 

Z3. Die Expertenkommission stellt ihre Einschätzung des Standes der Energiewende traditionell 

anhand einer Energiewende-Ampel dar. Dem Prinzip der Energiewende-Ampel wird auch in die-

sem Bericht weiterhin gefolgt, ihre Zusammensetzung wurde jedoch im Vergleich zu den 

vorherigen Berichten angepasst. Für diesen Bericht wurden sechs Dimensionen der Energiewende 

identifiziert, die jeweils in zwei Unterdimensionen unterteilt sind. Die Dimensionen umfassen un-

terschiedliche Themenfelder, von der Energieversorgung und Wirtschaftlichkeit über die Energie- 

und Versorgungssicherheit bis hin zu Auswirkungen auf die Umwelt und Gesellschaft, und bieten 

daher ein Gerüst, um die Energiewende entlang aller relevanten Achsen zu evaluieren. 
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Abbildung Z-1:  Die Dimensionen der Energiewende 

 

Quelle: Eigene Darstellung der Dimensionen der Energiewende. 

Z4. Die Dimension Energieversorgung umfasst in der Energiewende-Ampel neben der allgemei-

ƴŜƴ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎ ǸōŜǊ ŀƭƭŜ {ŜƪǘƻǊŜƴ ƘƛƴǿŜƎ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά{ǘǊƻƳέ 

ǳƴŘ άǎǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά{ǘǊƻƳέ ǳƳŦŀǎǎǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜn des Brut-

tostromverbrauchs sowie der Stromerzeugung aus erneuerbaren EnergienΦ ά{ǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 

9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέ ōŜǎŎƘǊŜƛōǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ōŜƛ ŘŜǊ bǳǘȊǳƴƎ Ǿƻƴ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ǳƴŘ .ƛƻƳŀǎǎŜ ȊǳǊ 9ƴŜǊπ

giebereitstellung sowie bei der Nutzung synthetischer Brennstoffe in der Industrie, der Wärme 

und im Verkehrssektor.  

Z5. Die Dimension Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit umfasst in der Energiewende-Ampel die 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ǳƴŘ ά9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέΦ ²ŅƘǊŜƴŘ ǳƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ ά9ƴŜǊƎƛŜπ

ŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ŘƛŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǇǊƻŘǳƪǘƛǾƛǘŅǘ ǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊienz im 
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DŜōŅǳŘŜǎŜƪǘƻǊ ǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘ ǿŜǊŘŜƴΣ ǳƳŦŀǎǎǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέ ±ŜǊŅƴŘŜǊǳƴƎŜƴ 

bei den Strom- und Energiepreisen für Haushalte und Industrie sowie die Entwicklung der Letzt-

verbraucherausgaben für den Endenergieverbrauch nach Anwendungssektoren.  

Z6. Die Dimension Versorgungssicherheit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimen-

ǎƛƻƴŜƴ άbŜǘȊŜέ ǳƴŘ άsteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέΦ ¦ƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ άbŜǘȊŜέ ǿŜǊŘŜƴ ŘŜǊ !ǳǎōŀǳ ǳƴŘ 

der Betrieb der deutschen Netzinfrastruktur analysiert. Dazu gehört auch der Umfang der notwen-

ŘƛƎŜƴ 9ƴƎǇŀǎǎƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘƳŀǖƴŀƘƳŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ άsteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέ ƎŜƘǘ ŀǳŦ 

die Entwicklung der Leistung steuerbarer Kraftwerke in Deutschland ein und beschreibt die aktuell 

diskutierten Instrumente und Maßnahmen zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit in 

Deutschland.  

Z7. Die Dimension Energiesicherheit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimensio-

ƴŜƴ ά5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴέ ǳƴŘ ά½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴέΦ 5ƛŜǎŜ ōŜƘŀƴŘŜƭƴ ŘƛŜ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǘƛƻƴ ŀǳŦ 

dem Markt der klassischen Energieträger (v.a. Gas, Rohöl- und Mineralölprodukte) sowie auf dem 

Markt der strategischen Rohstoffe der Energiewende (Lithium, Iridium, Kobalt, Nickel, Graphit, 

Mangan, Seltene Erden). Es wird analysiert, wie resilient das deutsche Energiesystem entlang sei-

ner Lieferketten ist und wo potentielle Risiken in Form von Abhängigkeiten von einzelnen Ländern 

vorliegen.  

Z8. Die Dimension Umweltverträglichkeit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimen-

ǎƛƻƴŜƴ ά¢reibhausgas-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴέ ǳƴŘ ά¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ [ŜǘȊǘŜǊŜ ōŜŦŀǎǎǘ ǎƛŎƘ Ƴƛǘ 

Anstrengungen, die zur Reduktion der Treibhausgasemissionen in den einzelnen Sektoren beitra-

ƎŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ƘƛƴƎŜƎŜƴ ōŜŦŀǎǎǘ ǎƛŎƘ Ƴƛǘ ¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ 

der Nutzung von Energie, die nicht direkt mit Treibhausgasen zusammenhängen. Dies beinhaltet 

die Schadstoffbelastung, Landnutzung und Rohstoffentnahme sowie die Auswirkungen auf die 

Umwelt entlang der gesamten Wertschöpfungskette. Außerdem wird der Status Quo der deut-

schen Abfallwirtschaft untersucht.  

Z9. Die Dimension Gesellschaft umfasst in der Energiewende-!ƳǇŜƭ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά!ƪπ

ȊŜǇǘŀƴȊέ ǳƴŘ ά±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ ¦ƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ ά!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ ǿƛǊŘ ōŀǎƛŜǊŜƴŘ ŀǳŦ 

repräsentativen Umfragen die Zustimmung der Bevölkerung zu den Zielen der Energiewende aus-

gewertet. Hierbei wird sowohl die generelle Zustimmung als auch die Zustimmung im Hinblick auf 

die konkrete Umsetzung oder die persönliche Betroffenheit berücksichtigt. Ergänzend dazu wer-

ŘŜƴ ŘƛŜ ά±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀƴƘŀƴŘ Ǿƻƴ ŜƳǇƛǊƛǎchen Analysen zur 

Betroffenheit einzelner Gruppen durch Energiearmut beurteilt.  

Z10. Die Bewertung des Fortschritts der Energiewende in der Energiewende-Ampel fußt auf der 

empirischen Analyse einer Vielzahl von Indikatoren. Sofern offizielle Ziele vorliegen, wird evalu-

iert, ob diese erreicht wurden, beziehungsweise wie wahrscheinlich die Erreichung zukünftiger 

Ziele ist. Indikatoren, für die Ziele erreicht oder sehr wahrscheinlich erreicht werden, erhalten die 

Ampelfarbe Grün, während Indikatoren, für die das Gegenteil der Fall ist, mit Rot bewertet wer-

den. In gelber Farbe werden Indikatoren für Ziele gekennzeichnet, deren Erreichbarkeit aus 
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heutiger Sicht nicht sichergestellt ist. Die Bewertung anhand der Ampelfarben kombiniert eine 

statistisch-faktenbasierte Methode mit der Expertise der Expertenkommission. Tabelle 1-1 zeigt 

die zusammenfassende Einschätzung der Expertenkommission zum Stand der Energiewende. 

Hierbei zeigt sich, dass die Energiewende-Ampel überwiegend auf Gelb steht und in allen Berei-

chen der Energiewende weiterhin Handlungsbedarf besteht, da die Zielerreichung kein 

Selbstläufer ist.  

Tabelle Z-1:  Zusammenfassende Gesamteinschätzung der Expertenkommission zum 

Stand der Energiewende zur Zielerreichung 2022/2023 

Dimension  Unterdimension  Indikator   

Energieversorgung   Strom    Entwicklung der absoluten Stromerzeugung aus erneuer-

baren Energien (Kapitel 3.2.1) 
n 

    Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeugungs- 

kapazitäten (Kapitel 3.2) 

n 

    Entwicklung des Anteils erneuerbarer Energien am  

Bruttostromverbrauch (Kapitel 3.2.1) 

n 

  Stoffliche Energieträger  Grüner Wasserstoff (Kapitel 4.4) n 

  Energiesektor im Über-

blick* 

 Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoendenergie-

verbrauch (Kapitel 2.1) 

n 

  Entwicklung des Endenergieverbrauchs (Kapitel 2.1) n 

Versorgungs- 

sicherheit  
 Netze    Ausbau der Übertragungsnetze (Kapitel 3.4.2) n 

   Digitalisierung (Kapitel 3.5.3) n 

    Umfang der erforderlichen Engpassmanagementmaß-

nahmen (Kapitel 3.4.1) 

n 

    SAIDI Strom und SAIDI Gas (Kapitel 6.1.4 und 6.2) n 

  Steuerbare Kraftwerke    Steuerbare Kraftwerke (Kapitel 6.1) n 

    Batteriespeicher (Kapitel 3.5.1) n 

Energiesicherheit   

 

Diversifikation    Herfindahl Index für Erdgas (Kapitel 6.2) n 

  Zugang zu Rohstoffen    Nicht-energetische Ressourcen mit Relevanz für die  

Versorgung (Kapitel 6.3) 

n 

Preiswürdigkeit/ 

Wirtschaftlichkeit  
 Energieeffizienz   Endenergieproduktivität (Kapitel 2.1) n 

   Wärmebedarf (Kapitel 5.1) n 

    Endenergieeffizienz im privaten Gebäudebereich (Kapi-

tel 5.1) 

n 

  Energiekosten    Anteil der Letztverbraucherausgaben für Elektrizität am 

Bruttoinlandsprodukt (Kapitel 7.1) 

n 

    Energiestückkosten der Industrie in Deutschland (Kapitel 

7.1) 

n 

    Durchschnittliche jährliche Energieausgaben privater 

Haushalte (Kapitel 7.1) 

n 

    Durchschnittlicher Strompreis privater Haushalte (Kapi-

tel 7.1) 

n 
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Umwelt- 

verträglichkeit  
 Treibhausgasemissionen  Reduktion der Treibhausgasemissionen (Kapitel 9.1) n 

   Kohleausstieg (Kapitel 3.3) n 

    Ausbau von Wärmepumpen (Kapitel 5.3) n 

    Elektromobilität (Kapitel 3.1.1) n 

  Umweltauswirkungen    Schadstoffemissionen (Kapitel 9.2) n 

Gesellschaftliche 

Aspekte   
 Akzeptanz    Generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende 

(Kapitel 8.2) 
n 

    Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der Energie-

wende (Kapitel 8.2) 

n 

    Erwartete persönliche Betroffenheit durch die Energie-

wende (Kapitel 8.2) 

n 

  Verteilungswirkung    Energiearmut (Kapitel 8.1) n 

    Energiekostenbelastung bezogen auf das Haushaltsein-

kommen (Kapitel 8.1) 

n 

    Energiekostenbelastung bezogen auf die gesamten Kon-

sumausgaben (Kapitel 8.1) 

n 

Anmerkungen: ϝ5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪά ŜǊŦŀǎǎǘ ǊŜƭŜǾŀƴǘŜ LƴŘƛƪŀǘƻǊŜƴΣ ŘƛŜ ǎƛŎƘ ǿŜŘŜǊ ŘŜǊ ¦ƴǘŜǊŘƛπ
ƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘǊƻƳά ƴƻŎƘ αǎǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊά ȊǳƻǊŘƴŜƴ ƭŀǎǎŜƴΦ 5ŀƘŜǊ Ƙŀǘ ŘƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎά ŀƭǎ ŜƛƴȊƛƎŜ 
Ausnahme drei Unterdimensionen. 
Quelle: Eigene Darstellung. 

2. Der Energiesektor im Überblick  

Z12. Der gesamte Endenergieverbrauch ist in den vergangenen drei Dekaden zunächst weitge-

hend unverändert geblieben und zeigt erst seit 2010 eine leicht rückläufige Tendenz. Die 

Fortschritte bei der Effizienz des Brenn- und Kraftstoffeinsatzes sowie die endenergieseitigen Effi-

zienzgewinne durch die fortschreitende Elektrifizierung sind damit durch die Wachstumstrends im 

Bereich der wirtschaftlichen und der demografischen Entwicklung sehr weitgehend kompensiert 

worden. Das Ziel für die Senkung des Endenergieverbrauchs für Deutschland wurde mit dem Ener-

gieeffizienzgesetz (EnEfG) für das Jahr 2030 auf eine Minderung von 26,5 % im Vergleich zum 

Niveau des Jahres 2008 festgelegt. Bis zum Jahr 2019 ergaben sich Entwicklungen ohne eindeutige 

Trends, im Mittel entstanden Nachfragesenkungen für die Endenergie von insgesamt 2 Prozent-

punkten (bezogen auf das Jahr 2008). Erst im Krisenjahr 2020 ergab sich ein Nachfragerückgang 

von gut 8 % ggü. 2008, wobei im Folgejahr der Endenergieverbrauch wieder deutlich anstieg. Im 

Jahr der Erdgaskrise 2022 ging der Endenergieverbrauch wieder um etwa 3 Prozentpunkte zurück. 

Mit Blick auf die temperaturbereinigten Größen wurde im Jahr 2020 eine Minderung des Endener-

gieverbrauchs ggü. 2008 um knapp 7 % erreicht, für die Jahre 2021 und 2022 lagen die 

entsprechenden Werte bei jeweils knapp 6 %. Das Endenergie-Reduktionsziel von 26,5 % wird da-

mit nur erreichbar, wenn für den Zeitraum 2023 bis 2030 ein jahresdurchschnittlicher 

Verbrauchsrückgang (bezogen auf die temperaturbereinigten Größen) von 2,6 Prozentpunkten 

(bezogen auf 2008) realisiert werden kann. Die Expertenkommission weist jedoch auf die be-

grenzte Eignung der Bewertungsgrößen Endenergieverbrauchsniveau wie auch 

Endenergieverbrauchsintensität als Steuerungsindikatoren hin. 
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Abbildung Z-2:  Endenergieproduktivität sowie Pro-Kopf-Verbrauch an Endenergie 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 2-5 in der Stellungnahme.  

Z13. Hinsichtlich der gesamten Endenergienachfrage ergibt sich aktuell eine Struktur von drei 

Sektoren (Industrie, private Haushalte, Verkehr) mit Anteilen von jeweils knapp 30 % sowie dem 

GHD-Sektor als mit Abstand kleinstem Verbrauchssektor (14 %). In den letzten drei Dekaden sind 

die Anteile der Industrie und des GHD-Sektors leicht gesunken, und die der privaten Haushalte 

und des Verkehrssektors deutlich gestiegen. Endenergie wird in Deutschland aktuell zu ca. 36 % 

zur Erzeugung mechanischer Energie (v.a. im Verkehrssektor), zu 33 % zur Deckung des Gebäu-

deenergiebedarfs (Raumwärme und Warmwasser) sowie zu 23 % für die Bereitstellung von 

Prozesswärme (v.a. in der Industrie) eingesetzt. Im Jahr 1990 wurde 80 % des Endenergiebedarfs 

über fossile Energieträger gedeckt und ein Anteil von 20 % über Strom und Fernwärme. Der Anteil 

der fossilen Energieträger am gesamten Endenergiebedarf ist leicht rückläufig, beträgt aber immer 

noch etwa zwei Drittel. Der Beitrag direkt genutzter regenerativer Endenergieträger stieg bis zum 

Jahr 2022 auf ca. 10 %, der von Strom und Fernwärme erhöhte sich auf Werte von etwa 25 %. Mit 

Blick auf die Ausbauverpflichtung Deutschlands für erneuerbare Energien im Rahmen der Europä-

ischen Union (von 40 % bis 2030) wurde bis 2023 ein Ausbau auf 22 % des 

Bruttoendenergiebedarfs erreicht. In Bezug  auf diese EU-rechtliche Verpflichtung befindet sich 

Deutschland auf dem Zielpfad. 

Z14. Im Rahmen des Energieeffizienzgesetzes (EnEfG) hat der deutsche Gesetzgeber das Ziel de-

finiert, das Niveau des Primärenergieverbrauchs im Jahr 2030 um 39,3 % (bezogen auf 2008) zu 

senken. Im Jahr 2023 wurde ein Rückgang des Primärenergieverbrauchs von 18 % erreicht. Ein 
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erheblicher Teil des rückläufigen Primärenergieverbrauchs resultiert jedoch aus energiestatisti-

schen Artefakten, die vor allem durch die primärenergetische Bewertung der massiv steigenden 

Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie entstehen. Zur Erreichung des Ziels müsste der jähr-

liche Rückgang des Primärenergiebedarfs vom langjährigen Mittelwert von 2 auf 3 Prozentpunkte 

(bezogen auf 2008) erhöht werden. Die Anteile der fossilen Energieträger Braunkohle und Stein-

kohle sind stark und die Anteile von Erdgas und Mineralöl aktuell leicht rückläufig. Die Nutzung 

der Kernenergie wurde zum 15. April 2023 beendet. 2023 übertraf der Anteil der erneuerbaren 

Energien am Primärenergieaufkommen in Deutschland erstmals den summarischen Anteil von 

Braunkohle, Steinkohle und Kernenergie. 

3. Strom  

Stromverbrauch, Erzeugung und Handel 

Z15. Elektrische Energie nimmt für die Erreichung der Klimaneutralität eine Schlüsselrolle ein. In 

den vergangenen Jahren war der Stromverbrauch zwar rückläufig und erreichte 2023 mit 525 TWh 

(brutto) den niedrigsten Stand seit 1990. Eine dauerhafte Fortsetzung dieser Entwicklung ist je-

doch nicht zu erwarten, da im Zuge der Elektrifizierung zusätzliche Strombedarfe, z. B. durch 

Wärmepumpen, Elektromobilität, elektrifizierte industrielle Prozesse oder Elektrolyseure entste-

hen. Ein Ausbau dieser neuen Technologien hat bereits begonnen. Ihr Stromverbrauch macht 

insgesamt erst wenige Prozent des nationalen Stromverbrauchs aus, jedoch mit steigender Ten-

denz. Der Stromverbrauch von Wärmepumpen stieg auf 4,5 TWh und jener von Elektrofahrzeugen 

auf 2,5 TWh in 2022. Im Bereich Elektrolyse gibt es derzeit noch keinen nennenswerten Stromver-

brauch, jedoch sind bis 2030 Elektrolyseprojekte mit einer Gesamtleistung von rund 10,1 GW 

geplant.  

Z16. Noch stärker als der Bruttostromverbrauch fiel 2023 die Bruttostromerzeugung. Dies führte 

dazu, dass Deutschland erstmals seit 2003 zum Nettostromimporteur wurde. Die Gründe hierfür 

lagen unter anderem in der gestiegenen Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien in Europa, 

dem deutschen Kernenergieausstieg und dem gesunkenen Stromverbrauch in den Nachbarlän-

dern. In dieser Marktsituation wurde häufig fossile Stromerzeugung aus deutschen Kraftwerken 

durch günstigere Importe verdrängt. Dies ermöglichte es Deutschland, Strom im Großhandel güns-

tig aus dem Ausland zu beziehen. Entgegen einigen Darstellungen in der öffentlichen Diskussion 

lässt sich nicht genau quantifizieren, aus welchen Ländern bzw. aus welchen Quellen (erneuerbar, 

fossil, Kernenergie) der Strom zu jedem Zeitpunkt stammt, der nach Deutschland importiert wird. 

Zwar werden kommerzielle Austausche zwischen elektrisch benachbarten Ländern veröffentlicht, 

aber diese stellen keine bilateralen Handelsergebnisse dar. Maßgeblich für die Import- und Ex-

portsituation von Strom im europäisch gekoppelten Markt sind die Netto-Exportpositionen aller 

beteiligten Länder.  
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Z17. Es ist ebenfalls zu beobachten, dass der Unterschied zwischen der Brutto- und der Net-

tostromerzeugung in den vergangenen Jahren kontinuierlich kleiner wurde, da anteilig mehr 

Strom aus erneuerbaren Energien erzeugt wurde. Diese Stromerzeugung weist einen geringeren 

Kraftwerkseigenbedarf auf. Andererseits steigt der Anteil an Ausfallarbeit, d. h. an Strommengen, 

die aufgrund von Netzengpässen nicht ins Stromnetz eingespeist werden konnten (8,1 TWh in 

2022). 

Ausbau der erneuerbaren Energien  

Z18. Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Quellen stieg in den vergangenen Jahren weiter an, 

wobei die Windenergie und Photovoltaik den weitaus größten Anteil des Zuwachses ausmachten. 

2023 stammte etwas über die Hälfte des in Deutschland verbrauchten Stroms (51,6 %) aus erneu-

erbaren Quellen, was einem deutlichen Plus gegenüber dem Vorjahr (46,2 %) entspricht. Die 

bisherige Entwicklung macht eine Erreichung des Ziels eines EE-Anteils von 80 % am Bruttostrom-

verbrauch prinzipiell möglich, erfordert jedoch in den kommenden Jahren weitere und steigende 

Anstrengungen für einen zügigen Ausbau der Photovoltaik sowie vor allem der Windenergie an 

Land und auf See.  

Z19. 2023 wurden Photovoltaikanlagen mit einer Leistung von rund 14,6 GW zugebaut, was den 

größten Zubau eines Jahres überhaupt in Deutschland darstellt. Ausschreibungen zur Förderung 

von Photovoltaikanlagen sind regelmäßig überzeichnet. Bei der Windenergie an Land stieg der 

jährliche Zubau seit 2019 zwar langsam wieder an (2023: +3,0 GW; höchster jährlicher Zubau bis-

her knapp 5 GW in 2017), befindet sich aber nach wie vor auf einem niedrigen Niveau im Vergleich 

zu dem, was zur Erreichung der Ziele des EEG erforderlich ist. Nur in zwei der letzten acht Aus-

schreibungsrunden wurden die ausgeschriebenen Gebotsmengen ausgeschöpft. Die erste von vier 

Ausschreibungen im Jahr 2024 war erneut unterzeichnet (1,8 von 2,5 GW). Langwierige Planungs- 

und Genehmigungsprozesse und eine geringe Flächenverfügbarkeit stellen weiterhin Hemmnisse 

für den zügigen Ausbau dar. Ein Blick auf die in 2023 erteilten Genehmigungen (>70 % mehr ge-

nehmigte Leistung als 2022) lässt jedoch erwarten, dass der Windenergieausbau in Deutschland 

langsam wieder Fahrt aufnimmt. 

Z20. Aufgrund der hohen Konzentration der Lieferländer vor allem bei der Versorgung mit Pho-

tovoltaikmodulen, sowie angesichts des hohen Preisdrucks (durch chinesische Module), die die 

deutsche und europäische Solarindustrie stark unter Druck setzen, werden Forderungen nach ei-

ner Unterstützung dieser Industrien laut. Hier ist die europäische Perspektive wichtig und sollte 

vor nationalen Maßnahmen stehen. Des Weiteren muss darauf geachtet werden, dass der Wett-

bewerb innerhalb der Branche nicht durch spezielle Förderungen verzerrt wird und neu 

einsteigende Unternehmen nicht benachteiligt werden. Im Bereich der Windenergie zeigen sich 

bei der Verfügbarkeit von Konverter-Stationen exemplarisch die Auswirkungen unzureichender 



Zusammenfassung des Berichts 

 

9 

infrastruktureller Rahmenbedingungen für den Ausbau. Die Entwicklung, eine Konverterproduk-

tion in Europa auf- und auszubauen, ist aus Sicht der Expertenkommission begrüßenswert, um 

diesem Mangel zu begegnen. 

Abbildung Z-3: Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Quellen sowie Anteil 

erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 3-6 in der Stellungnahme.  

Kohleausstieg 

Z21. Das deutsche Kohleausstiegsgesetz aus dem Jahr 2020 sieht einen geordneten Stilllegungs-

pfad für die Braunkohle- und Steinkohlekapazitäten bis 2038 vor. Im Koalitionsvertrag von SPD, 

Grünen und FDP hat die Bundesregierung vorgesehen, den Kohleausstieg idealerweise auf das 

Jahr 2030 vorzuziehen. Im Jahr 2022 wurde ein schnellerer Ausstieg aus der Braunkohle im Rhei-

nischen Revier beschlossen. Zugleich wurden in den Jahren 2022 und 2023 aufgrund der 

Energiekrise Stilllegungen von Kohlekraftwerken hinausgezögert, um Erdgas als Brennstoff einzu-

sparen. Diese Maßnahmen sind zum 31.03.2024 ausgelaufen.  

Z22. Verschiedene energiewirtschaftliche Studien deuten darauf hin, dass ein beschleunigter 

Kohleausstieg vor 2038 in Deutschland möglich ist. Wichtige Bedingungen für den friktionsarmen 

Kohleausstieg sind der ambitionierte Ausbau erneuerbarer Energien, der Zubau an regelbaren 

Gaskraftwerken, deren Betrieb mittelfristig mit Wasserstoff möglich sein muss, sowie der Aus- und 

Aufbau der Netze für Strom und Wasserstoff. Die durchschnittlichen Strompreise würden auf-

grund ähnlicher variabler Kosten von Gas- und Kohlekraftwerken nicht stark beeinflusst. Durch 

den vorgezogenen Kohleausstieg können sich in Abhängigkeit von den energiewirtschaftlichen 
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Rahmenbedingungen Rückwirkungen auf Stromimporte und die Verfügbarkeit gesicherter Leis-

tung ergeben.   

Z23. Bei den absehbaren CO2-Preisen dürfte der Kohleausstieg im Wesentlichen marktgetrieben 

stattfinden. Auf zusätzliche Kompensationszahlungen an Unternehmen für die Stilllegung ihrer 

Kohlekraftkapazitäten sollte daher verzichtet werden. Um den emissionssenkenden Effekt des 

Kohleausstiegs abzusichern, sollten freiwerdende EU-ETS-Zertifikate vollständig aus dem Markt 

genommen und stillgelegt werden. 

Netze 

Z24. Die Stromnetzinfrastruktur spielt eine entscheidende Rolle für ein funktionierendes Ener-

giesystem. Die Infrastruktur fällt in den Zuständigkeitsbereich der Netzbetreiber, die der 

Regulierung durch die Bundesnetzagentur (BNetzA) unterliegen. Zu ihren Hauptaufgaben zählen 

nicht nur der sichere Betrieb des Netzes, sondern auch die Instandhaltung und Optimierung der 

bestehenden Infrastruktur sowie insbesondere der Netzausbau als Voraussetzung für das Errei-

chen der Klimaneutralität bis 2045. Besondere Herausforderungen für den Ausbau und sicheren 

Betrieb der Netzinfrastrukturen ergeben sich durch den angestrebten Anteil erneuerbarer Ener-

gien am Bruttostromverbrauch von 80 % bis zum Jahr 2030 und den beschleunigten Kohleausstieg 

(idealerweise bis 2030).  

Z25. Die Systemdienstleistungskosten stiegen 2022 im Vergleich zu 2021 um 66,7 % auf einen 

ƴŜǳŜƴ IǀŎƘǎǘǿŜǊǘ Ǿƻƴ рΣтт aǊŘΦ ϵΣ ƘŀǳǇǘǎŅŎƘƭƛŎƘ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴŜǊ 9ƴƎǇŀǎǎƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘƪƻǎπ

ǘŜƴ όǳƳ урΣу ҈ ŀǳŦ пΣнр aǊŘΦ ϵύΦ Lƴ ŘƛŜǎŜƳ ½ŜƛǘǊŀǳƳ ǎƛƴŘ ŘƛŜ ŘǳǊŎƘǎŎƘƴƛǘǘƭƛŎƘŜƴ wedispatchkosten 

für konventionelle Kraftwerke insbesondere aufgrund der seit 2021 im Rahmen der Energiepreis-

ƪǊƛǎŜ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴŜƴ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ Ǿƻƴ пфΣтт ϵκa²Ƙ ŀǳŦ ммтΣоо ϵκa²Ƙ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴ 

(plus 135,8 %). Für die ersten drei Quartale des Jahres 2023 zeichnet sich eine leichte Entspannung 

bei den Engpassmanagementkosten ab, sie liegen allerdings weiterhin deutlich über dem Niveau 

der Vorjahre. Die Summe aller Einspeisereduzierungen (konventionell wie erneuerbar) im Verhält-

nis zur Bruttostromerzeugung ist 2022 auf einen neuen Höchstwert von 3,2 % angestiegen. Um 

die deutlich angestiegenen Abregelungen von Erneuerbaren zu reduzieren, wurde Ende 2023 das 

LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘΣ ōŜƛ ŘŜƳ ŦǸǊ ƴƻŎƘ ŦŜǎǘȊǳƭŜƎŜƴŘŜ 9ƴǘƭŀǎǘǳƴƎǎǊŜƎƛπ

onen prognostizierte Abregelungsstrommengen an berechtigte Verbraucher gegeben bzw. 

verauktioniert werden. Der Mechanismus kann aus Sicht der Expertenkommission das grundsätz-

liche Fehlen lokaler Preissignale für eine effiziente Engpassbewirtschaftung nicht beheben und ist 

mit einem hohen Bürokratieaufwand und potentiellen Fehlanreizen für den Stromhandel verbun-

den. Eine Alternative wäre die Stärkung lokaler Preissignale für einen effizienten Dispatch und eine 

systemdienlichere Verortung von Verbrauchern und Erzeugern sowie die weitere Flexibilisierung 

des Energiesystems zusammen mit gut ausgestalteten Instrumenten zur systemdienlichen Einbin-

dung dieser Flexibilität. 
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Z26. Zum Erreichen der Klimaschutzziele ist ein schneller und umfangreicher Netzausbau von 

zentraler Bedeutung. Ein Vergleich der Zielpfade aus dem Netzausbaumonitoring für die Ge-

samtinbetriebnahme der gesetzlich vorgeschriebenen Leitungsvorhaben nach dem 

Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) und dem Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) zwischen dem 

jeweils ersten Netzausbaumonitoring, dem Jahr 2019 (vgl. EWK 2021) und dem Stand nach dem 

ersten Halbjahr 2023 zeigt eine weitere Verzögerung des Übertragungsnetzausbaus. Aus Sicht der 

Expertenkommission lässt das Netzausbaumonitoring das Ausmaß der Verzögerungen nur unzu-

reichend erkennen. Um weitere Verzögerungen beim Netzausbau frühzeitig zu erkennen und 

angemessen reagieren zu können, ist ein umfangreiches und transparentes Monitoring der Wirk-

samkeit der beschlossenen Maßnahmen von zentraler Bedeutung. 

Abbildung Z-4: Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Gesamtin-

betriebnahme nach BBPlG (für vor 2021 in den Bundesbedarfsplan aufgenommene Vorhaben) 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 3-35 in der Stellungnahme.  

Z27. Auch in den Verteilnetzen ist ein umfangreicher Ausbau erforderlich. Während dieser bisher 

vor allem durch die Einbindung der erneuerbaren Energien getrieben war, erfordern zunehmend 

auch die neuen Verbraucher (v. a. Wärmepumpen und Ladestationen für Elektrofahrzeuge) eine 

Verstärkung und Erweiterung der (Mittel- und Niederspannungs-)Netze. Gingen frühere Studien 

und Szenarien noch davon aus, dass der Investitionsbedarf in die Verteilnetze auf einem etwa 

gleichen Niveau bleiben würde wie historische Werte, so stiegen die Investitionen in die Verteil-

netze in den vergangenen Jahren in der Realität kontinuierlich an. Neuere Studien gehen nun von 

weiter steigenden Investitionen aus. Dies macht es insbesondere erforderlich, dass Netzbetreiber 

ausreichend Eigenkapital einsetzen können, was in einem Zielkonflikt zu niedrigen Netzentgelten 
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stehen kann. Hier müssen ausgewogene Lösungen gefunden werden, um die nötigen Investitionen 

finanzieren zu können. Um die Beeinträchtigung der Bevölkerung durch den Netzausbau zu mini-

mieren, sollten zudem Synergien mit anderen Infrastrukturmaßnahmen wie dem Fernwärme- 

oder Glasfaserausbau genutzt werden. 

Z28. Mit dem Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (Version 2023) erfolgte bereits der achte 

Durchgang der Bedarfsermittlung für das deutsche Übertragungsnetz, welcher erstmalig ein soge-

ƴŀƴƴǘŜǎ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘǎƴŜǘȊά ōŜǊǸŎƪǎƛŎƘǘƛƎǘΣ Řŀǎ ŘƛŜ 9ǊǊŜƛŎƘǳƴƎ ŘŜǊ YƭƛƳŀneutralität bis 2045 

ermöglicht. Die Expertenkommission begrüßt diesen Ansatz, empfiehlt allerdings eine breitere 

Spreizung der Szenarien in Betracht zu ziehen und zentrale Annahmen wie die Verortung der Elekt-

rolyseure oder die Interkonnektorkapazität in den Szenarien oder in zusätzlichen 

Sensitivitätsanalysen zu variieren. Angesichts des identifizierten deutlichen Anstiegs der Netzkos-

ten im NEP 2037/2045 (2023) im Vergleich zu vorherigen Versionen betont die Kommission die 

Notwendigkeit, weitere Optionen zur Kostensenkung zu prüfen, wie beispielsweise die Umstellung 

von Erdkabeln auf Freileitungen bei Gleichstrom-Projekten.  

Z29. Die Expertenkommission empfiehlt außerdem, dass eine höhere Konsistenz bei den zentra-

len Annahmen, wie beispielsweise der residualen Spitzenlast, zwischen den verschiedenen 

Monitoring- und Planungs-Prozessen, die im Auftrag der Bundesregierung sowie im EU-Kontext 

erfolgen, hergestellt wird. Dies kann beispielsweise mit Hilfe eines langfristigen, sektorübergrei-

fenden Szenariorahmens geschehen, der die Grundannahmen für all diese Prozesse 

vereinheitlicht. Vor diesem Hintergrund begrüßt die Expertenkommission den bereits begonne-

nen Prozess zur Entwicklung einer gemeinsamen langfristigen Systementwicklungsstrategie (SES) 

und zur Vereinheitlichung der Netzplanungsprozesse für Strom, Gas und Wasserstoff sowohl auf 

nationaler als auch auf europäischer Ebene. Sie weist aber auch darauf hin, dass das zukünftig 

benötigte CO2-Netz in die Überlegungen zur Systementwicklungsstrategie dringend einbezogen 

werden sollte. 

Z30. Angesichts der hohen Vorleistungskosten im Bereich der Netzinfrastrukturen, die aus dem 

in den verschiedenen Sektoren perspektivisch stark steigenden Strombedarf bei vergleichsweise 

hohen Unsicherheiten über die zeitliche Komponente dieses Strombedarfswachstums resultieren, 

hält die Expertenkommission die Prüfung von Modellen zur zeitlichen Verlagerung der Überwäl-

ȊǳƴƎ ŀǳŦ ŘƛŜ bŜǘȊƴǳǘȊǳƴƎǎŜƴǘƎŜƭǘŜ ǿƛŜ ƛƳ .ŜǊŜƛŎƘ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎƪƻƴǘƻάύ ŦǸǊ 

sinnvoll. 

Flexibilität 

Z31. Bei der Entwicklung von Flexibilität für das Elektrizitätssystem war vor allem ein sehr dyna-

mischer Zubau von Speicherkapazitäten zu beobachten. Ende 2023 war die installierte Leistung 

von Batteriespeichern mit 7,5 GW bereits größer als die von Pumpspeicherkraftwerken in 

Deutschland. Die durchschnittliche Speicherkapazität der Batteriespeicher ist mit rund 1,5 kWh je 
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kW deutlich geringer als bei den Pumpspeicherkraftwerken (rund 6 kWh je kW), d. h. Batteriespei-

cher sind eher für den kurzfristigen Einsatz ausgelegt. Es bestehen vor allem für Heimspeicher 

derzeit kaum Anreize, diese gesamtsystemdienlich einzusetzen, sondern sie dienen vorwiegend 

der Eigenverbrauchsoptimierung von Photovoltaikanlagen. Weitere prinzipielle Flexibilitätsoptio-

nen wie steuerbare Wärmepumpen und Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge wurden ebenso 

ausgebaut, werden aber aufgrund fehlender Anreize ebenfalls bisher nicht zur Unterstützung des 

Systembetriebs eingesetzt. Hier ist durch den nun verbindlich festgelegten Rollout von intelligen-

ten Messsystemen sowie durch neue Regelungen wie z. B. § 14a EnWG ein Einstieg gemacht, um 

zukünftig auch Lastflexibilität stärker zur Unterstützung des Systembetriebs einzubinden. Eine 

weitere Entwicklung zur verbesserten Nutzung von Flexibilität würde die Ermöglichung variabler 

und dynamischer Netzentgelte darstellen. Diese sollten im Zuge einer grundsätzlichen Überarbei-

tung der Netzentgeltsystematik möglichst bald betrachtet werden. 

4. Stoffliche Energieträger  

Mineralölprodukte  

Z32. Mineralöl repräsentiert für die letzten Dekaden durchgängig den größten Anteil des gesam-

ten Primärenergieverbrauchs. 98 % des Rohölverbrauchs werden importiert und in den 

Raffinerien zu Mineralölprodukten verarbeitet. Darüber hinaus werden mit einem Anteil von ak-

tuell knapp 31 % des gesamten Mineraölaufkommens signifikante Mengen von 

Mineralölprodukten, vor allem Mitteldestillate wie Diesel oder leichtes Heizöl nach Deutschland 

importiert. Bei den Rohölimporten (d. h. dem weitaus größten Teil der Mineralölimporte) stamm-

ten im Zeitraum 2010 bis 2020 etwas über ein Drittel aus Russland. Seit 2023 spielen Rohölimporte 

aus Russland vor dem Hintergrund des Embargos der Europäischen Union faktisch keine Rolle 

mehr. Auch für die bisher über Pipelines direkt aus Russland belieferten Raffinerien in Ost-

Deutschland wurden alternative Versorgungsoptionen gefunden bzw. umgesetzt. Der Verbrauchs-

anteil des Verkehrssektors lag in den letzten Jahren bei etwa 60 % der gesamten 

Mineralölnachfrage. Vor dem Hintergrund der klimapolitischen Zielsetzungen ist davon auszuge-

hen, dass der Verbrauch von Mineralöl zukünftig stark abnimmt, vor allem getrieben durch die 

Entwicklungen im Verkehrsbereich. Eine besondere Situation ist für den bisherigen nichtenergeti-

schen Einsatz von Mineralöl zu erwarten. Hier werden vor allem in der langfristigen Perspektive 

neue Ansätze der Kreislaufführung von Kohlenstoff sowie der Einsatz von wasserstoffbasierten 

synthetischen Kohlenwasserstoffen eine Rolle spielen müssen. Die Expertenkommission weist da-

rauf hin, dass mit den bisher absehbaren klimapolitischen Zielverfehlungen v. a. im Bereich der 

Verkehrspolitik (vgl. Kapitel 9.1) erhebliche Unsicherheiten mit Blick auf die Zukunft der Rohölver-

sorgung und der Raffineriestandorte verbunden sind. Sie hält ein umfassendes Konzept zur 

Transformation bzw. zur Stilllegung oder Umnutzung der deutschen Raffineriestandorte sowie der 

unterschiedlichen Infrastrukturen der Ölversorgung für dringend notwendig. 
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Erdgas 

Z33. Erdgas ist in Deutschland seit 1992 nach Mineralöl der Primärenergieträger mit dem zweit-

größten Aufkommensanteil. Auch hier wird der größte Anteil des Aufkommens für Deutschland 

über Importe gedeckt. Darüber hinaus sind die Erdgastransite über Deutschland in den vergange-

nen Jahren sehr stark angestiegen. Im Kontext der veränderten Versorgungssituation sind die 

Erdgaslieferungen von Deutschland an die Nachbarstaaten jedoch vor allem in den Jahren 2022 

und 2023 deutlich zurückgegangen, liegen aber gleichwohl noch auf signifikanten Niveaus. Die 

Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland und die entsprechenden Maßnahmen zur Erdga-

seinsparung sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgasmärkten führten in den Jahren 

2022 und 2023 zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in Deutschland. Die größten Bei-

träge dazu wurden von den beiden größten Nachfragesektoren, der Industrie (Erdgaseinsatz für 

Prozesswärme und den nichtenergetischen Verbrauch) sowie den privaten Haushalten (Erdgasein-

satz in der Gebäudeenergieversorgung) erbracht. Wie für Mineralöl wird durch die 

klimapolitischen Ziele auch der Erdgasverbrauch in Deutschland reduziert bzw. längerfristig auf 

Werte nahe Null zurückgeführt werden müssen. Diese Verbrauchsentwicklungen haben weitge-

hende Konsequenzen für die Entwicklung der Erdgasnetze (v. a. im Mittel- und 

Niederdruckbereich). Diese absehbaren Entwicklungen sollten in den verschiedenen Prozessen 

der Infrastrukturplanung (Netzentwicklungsplanung für das Fernleitungsnetz, kommunale Wär-

mepläne etc.) sorgfältig reflektiert und die Planungsprozesse stärker aufeinander abgestimmt 

sowie die bestehenden Planungslücken (v.a. im Bereich der Regionalversorgung) geschlossen wer-

den. Die nicht zuletzt aus wirtschaftlichen Erwägungen absehbaren Stilllegungsprozesse für 

größere Bereiche der Erdgasnetze machen nach Auffassung der Expertenkommission Anpassun-

gen des regulatorischen Rahmens notwendig (z. B. Verkürzung der Abschreibungsdauern und 

Abkehr vom Prinzip der Nettosubstanzerhaltung). 

Bioenergie 

Z34. Bioenergie repräsentiert in den letzten Jahren einen Anteil von ca. 9 % des Primärenergie-

verbrauchs in Deutschland. Der Beitrag von Biomasse zum gesamten Energieaufkommen hat sich 

seit 1990 fast verneunfacht, wobei der rapide Aufwuchs der Biomassenutzung im Zeitraum 2000 

bis 2010 in den folgenden Jahren durch eine vergleichsweise geringe Zunahme abgelöst worden 

ist. Die in Deutschland zur Energiegewinnung genutzte Biomasse stammt fast vollständig (über 

90 %) aus einheimischen Aufkommen, Biomasse-Importe decken nur einen sehr kleinen Teil des 

Bedarfs ab. In geringem Umfang ist Deutschland auch Exporteur von biogenen Energieträgern. 

Bisher wurde Biomasse insbesondere in der Strom- und Fernwärmeerzeugung, sowie in der Wär-

meerzeugung (v.a. für die Beheizung in Gebäuden) und im Verkehr eingesetzt. Der 

Biomasseeinsatz in der Strom- und Fernwärmeversorgung repräsentiert etwa 40 %, die Nutzung 

in den privaten Haushalten etwa 25 % und in den Sektoren Industrie, GHD sowie Verkehr jeweils 

etwa 10 % des gesamten Verbrauchs von Biomasse. Vor dem Hintergrund des begrenzten Auf-

kommens nachhaltig bereitgestellter Biomasse sowie der Nutzungskonkurrenzen u. a. mit dem im 
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Kontext von Klimaneutralitätsstrategien notwendigen stofflichen Einsatz von Biomasse sieht die 

Expertenkommission in der energetischen Biomassenutzung einen begrenzten, aber gleichwohl 

unverzichtbaren Beitrag zur Erreichung der Klimaneutralität. Die zukünftige Struktur der Biomas-

senutzung wird sich allerdings deutlich von den heutigen Einsatzstrukturen unterscheiden 

müssen. Dabei sollten vorrangig Rest- und Abfallbiomasse eingesetzt werden, wohingegen der 

Einsatz von Waldholz und Agrarrohstoffen für energetische Zwecke deutlich reduziert werden 

sollte. Mit Blick auf die Durchsetzung klarer Nachhaltigkeitsstandards wie auch eine sektoral dif-

ferenzierte Ausgestaltung der politischen Flankierung des Biomasseeinsatzes sowie die 

konsistente Ausgestaltung der Nationalen Biomassestrategie (NaBiS), der Carbon Management-

Strategie (CMS) sowie der Langfriststrategie Negativemissionen bzw. der entsprechenden euro-

päischen Strategien, sieht die Expertenkommission zentrale Handlungsbedarfe. 

Wasserstoff und seine Derivate 

Z35. Wasserstoff ist ein bedeutender Baustein der Transformation hin zur Klimaneutralität. Der 

Einsatz von Wasserstoff oder Wasserstoffderivaten ist etwa im Bereich der saisonalen Energie-

speicherung, bei industriellen Prozessen wie der Herstellung von Stahl und chemischen 

Grundstoffen sowie für die Luft- und Hochseeschifffahrt aus heutiger Sicht die einzige großskalig 

verfügbare Option zur Transformation in Richtung Klimaneutralität. Wasserstoffderivate sind zu-

dem eine Möglichkeit für den frühzeitigen Langstreckentransport von Wasserstoff. Langfristig 

wird die entsprechende Versorgung auf Basis von grünem Wasserstoff beruhen, vor allem in einer 

Übergangsphase wird jedoch auch blauer Wasserstoff eine wichtige Rolle spielen können. 

Z36. Bisher wird in Deutschland vor allem grauer Wasserstoff durch die Reformierung von Erdgas 

hergestellt, wobei der überwiegende Teil des produzierten Wasserstoffs in der Industrie einge-

setzt wird (Gesamtbedarf aller Sektoren im Jahr 2022: 42 TWh). Der Bedarf an klimafreundlichem 

Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten in Deutschland wird sich zukünftig dynamisch ent-

wickeln und könnte 2030 aus Sicht unterschiedlicher Studien bereits bei 55 ς 92 TWh liegen und 

bis 2045 auf 423 ς 1.364 TWh ansteigen. Die installierte Leistung von Elektrolyseuren betrug im 

Februar 2024 etwa 66 MW und soll laut nationaler Wasserstoffstrategie bis 2030 auf 10 GW an-

steigen. Da diese Elektrolysekapazität zur Deckung der prognostizierten Bedarfe schon im Jahr 

2030 nicht ausreicht, sollte der Import von klimafreundlichem Wasserstoff und darauf basieren-

den Derivaten zeitnah und mit hoher Dringlichkeit angestoßen werden. Die notwendigen Importe 

von Wasserstoffäquivalenten sind in unterschiedlicher Form und aus unterschiedlichen Regionen 

möglich. Dabei können Regionen und Länder mit besonders guten Bedingungen für erneuerbare 

Energien ein attraktives Geschäftsmodell für einen klimafreundlichen Energiehandel entwickeln, 

sofern die günstigen Produktionsbedingungen in diesen Ländern mit günstigen Transportoptionen 

kombiniert werden können. Die Expertenkommission empfiehlt, den globalen Handel mit Deriva-

ten (Methanol, Ammoniak, ggf. Eisenschwamm etc.) auch durch staatliches Handeln anzureizen 

und von Beginn an eine diversifizierte Importstruktur mit vielfältigen Lieferländern und -regionen 

anzustreben.  
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Abbildung Z-5:  Prognostizierter Wasserstoffbedarf in 2030 nach Sektoren 

 
Anmerkungen: siehe Tabelle 4-10 in der Stellungnahme.  

Z37. Angesichts des prognostizierten hohen Bedarfs an Wasserstoff ist es für Deutschland von 

besonderer Bedeutung, die Wasserstoffbeschaffung und den Aufbau globaler Handelsplattformen 

voranzutreiben. Dabei ist ein europäisches Vorgehen basierend auf marktwirtschaftlichen Instru-

menten von Vorteil, da die Beschaffung großer Mengen die spezifischen Kosten signifikant senken 

wird. Größtmögliche Preistransparenz, die durch wettbewerbliche Beschaffungs- und Vergabein-

strumente oder an Energiebörsen hergestellt werden kann, ist schon in der 

Marktinitialisierungsphase von Bedeutung.  

Z38. Entscheidend für die Wasserstoff-Gestehungskosten und damit die Wettbewerbsfähigkeit 

von grünem Wasserstoff sind vor allem die Kosten des für die Elektrolyse eingesetzten Stroms. 

Vor diesem Hintergrund stellen die vergleichsweise hohen Preise für Strom in Europa eine große 

Herausforderung dar. Grundsätzlich weist die Expertenkommission darauf hin, dass sich die 

αDǊǸƴŜ 9ƛƎŜƴǎŎƘŀŦǘά Ǿƻƴ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ƭŜǘȊǘƭƛŎƘ ƴǳǊ ŀǳŦ ŘŜǊ {ȅǎǘŜƳŜōŜƴŜ ōŜǿŜǊǘŜƴ ƭŅǎǎǘ ǳƴŘ ŘƛŜ 

Zuordnung von regenerativ erzeugtem Strom zu bestimmten Wasserstofferzeugungsprojekten zu-

mindest als problematisch anzusehen ist. Die hohen rechtlichen Anforderungen der delegierten 

Rechtsakte zur Zertifizierung von erneuerbarem Wasserstoff dürften die Produktionskosten bzw. 

den Wasserstoff-Hochlauf verteuern und gegebenenfalls verlangsamen. Hierbei sieht die Exper-

tenkommission ein Spannungsfeld zwischen einerseits den in einigen Facetten diskussions- und 

verbesserungswürdigen Einzelregelungen (mit Blick auf Praktikabilität, Kosten und Mengen) und 
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andererseits den (fortgesetzten) Unsicherheiten bezüglich des regulativen Rahmens, die gegebe-

nenfalls aus den für Veränderungen notwendigen langwierigen und komplexen 

Rechtssetzungsprozessen auf EU-Ebene entstehen würden. 

Z39. Für den Wasserstoffhochlauf in Deutschland und Europa bildet der Aufbau einer Pipeline-

Infrastruktur einen zentralen Ermöglichungsfaktor. Der aktuelle Entwurf für das Wasserstoff-Kern-

netz beruht vor allem auf der Anbindung der großen industriellen Wasserstoffverbraucher, der 

potentiellen Wasserstoffverbraucher im Bereich der Stromwirtschaft, der Wasserstoffspeicher so-

wie der Importkorridore. Für die Finanzierung des Wasserstoff-Kernnetzes auf nationaler und 

europäischer Ebene hält die Expertenkommission ein Finanzierungsmodell mit intertemporaler 

YƻǎǘŜƴŀƭƭƻƪŀǘƛƻƴ όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎƪƻƴǘƻάύ ŦǸǊ ŜƛƴŜƴ ǇǊŀƎƳŀǘƛǎŎƘŜƴ ǳƴŘ ƎŜŜƛƎƴŜǘŜƴ ²ŜƎΣ ǊƻōǳǎǘŜ 

infrastrukturseitige Voraussetzungen für einen ambitionierten Wasserstoffhochlauf im Kontext 

vielfältiger Unsicherheiten zu schaffen, sieht aber auch noch einigen Klärungs- und Handlungsbe-

darf insbesondere bezüglich der genauen Ausgestaltung der Regulierung und der Finanzierung des 

Wasserstoff-Verteilnetzes. 

Z40. Angesichts der großen Bedeutung von Speichern für das zukünftige Wasserstoffsystem und 

der Vielzahl von klärungsbedürftigen technischen, ökonomischen und regulatorischen Fragen in 

diesem Bereich hält die Expertenkommission eine umfassende Adressierung der Wasserstoffspei-

cherung in der geplanten Speicherstrategie der Bundesregierung für dringend notwendig.  

5. Wärme 

Z41. Der temperaturbereinigte Endenergieverbrauch zur Bereitstellung von Wärme hat sich in 

den vergangenen zehn Jahren kaum verändert. Lediglich ein leichter Rückgang des Verbrauchs seit 

2021 kann beobachtet werden. Auch der Verbrauch für Raumwärme und Warmwasser in privaten 

Haushalten ist nicht nennenswert gesunken. Der Anteil der Wärmebereitstellung aus erneuerba-

ren Energien an der gesamten Wärmebereitstellung stieg in den letzten Jahren stetig an und liegt 

aktuell bei rund 19 %. Allerdings ist dies hauptsächlich auf eine steigende Wärmeerzeugung durch 

feste Biomasse, d. h. vor allem Holz, zurückzuführen. Da Biomasse begrenzt verfügbar ist und auch 

für andere Dekarbonisierungsstrategien wie den Ersatz fossiler Grundstoffe in Frage kommt, ist 

der Anstieg der Holzverfeuerung zum Heizen nicht positiv zu bewerten. Zudem verursacht die 

Wärmeerzeugung mit Holz CO2-Emissionen (und weitere Schadstoffemissionen wie NOx), wäh-

rend die Einbindung des Kohlenstoffs durch Wälder davon unabhängig zum Ausgleich anderer 

schwerer vermeidbarer THG-Emissionen dienen könnte. Biomasse sollte daher vorwiegend in 

schwer zu dekarbonisierenden Bereichen wie stofflichen Anwendungen oder für Hochtempera-

turprozesswärme eingesetzt und im Gebäudesektor nicht gefördert werden. 

Z42. Die Beheizungsstruktur im Wohnungsbestand ist weiterhin vor allem durch Gas- und Ölkes-

sel geprägt. Bei Wohnungsneubauten sind hingegen über die Hälfte der installierten Heizsysteme 

Wärmepumpen. In Deutschland sind aktuell rund 2 Mio. Wärmepumpen installiert. Ihr jährlicher 
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Zubau steigt stetig (+356.000 im Jahr 2023), liegt jedoch unter dem Ziel der Bundesregierung von 

500.000 neu installierten Wärmepumpen. Ein wichtiger Faktor, um den Ausbau von Wärmepum-

pen anzureizen, ist das Verhältnis des Strompreises zu den Brennstoffpreisen für die zur Verfügung 

stehenden Alternativen. Strom war in Deutschland in den vergangenen Jahren pro kWh oft mehr 

als dreimal so teuer wie Erdgas, sodass bereits die Betriebskosten einer Wärmepumpe höher sind 

als jene einer Gasheizung, zusätzlich zu höheren Anschaffungskosten. Ein Blick in das europäische 

Ausland zeigt, dass in Ländern, in denen der Preisunterschied zwischen Strom und Erdgas durch 

politische Maßnahmen reduziert wurde, der Anteil von Wärmepumpen deutlich höher ist als in 

Deutschland. Ein niedriger Strompreis ist auch für andere zu elektrifizierenden Anwendungen vor-

teilhaft. Die Abschaffung der EEG-Umlage Mitte 2022 war daher sinnvoll. Es sollten weitere 

Maßnahmen zur Senkung des Strompreises ergriffen werden. Zusätzlich könnten dynamische 

Netzentgelte dazu beitragen, die Flexibilität von neuen elektrifizierten Anwendungen zu nutzen. 

Abbildung Z-6:  Verhältnis von Strompreisen (Abnahmefall Haushalte) zu Erdgas- und Heiz-

ölpreisen 2006 bis 2023 

  

Anmerkungen: siehe Abbildung 5-12 in der Stellungnahme.  

Z43. Im Jahr 2023 waren 6,4 Mio. Haushalte in Deutschland an ein Fernwärmenetz angeschlos-

sen, was eine Steigerung von rund 21 % gegenüber 2012 darstellt. Der Fernwärmeverbrauch ist in 

den letzten Jahren leicht rückläufig, bedingt durch milde Witterung und durch Einsparmaßnah-

men. Neben dem Wandel der Beheizungsstruktur ist auch eine Effizienzsteigerung der Gebäude 

grundlegend für eine erfolgreiche Wärmewende. Zur Einhaltung der Klimaziele müssten jährlich 

1,3 bis 2 % der Gebäude in Deutschland energetisch saniert werden. Die tatsächliche Sanierungs-

rate liegt jedoch unter 1 %. Die Datenlage zur Gebäudeeffizienz und zur Sanierungsrate ist 

unzureichend; hier wird ein verbessertes Monitoring empfohlen. Daten und Maßnahmen sollten 
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sowohl die Sanierungsrate als auch die Sanierungstiefe betrachten. Bei Fördermaßnahmen ist die 

soziale Ausgewogenheit wichtig. Mitnahmeeffekte sollten vermieden und Verteilungseffekte der 

Förderungen betrachtet werden. Die Expertenkommission empfiehlt, Fördermittel für die Gebäu-

desanierung stärker auf Eigentümer mit niedrigem Einkommen zu konzentrieren, und sieht die 

Ausweitung des Einkommens-Bonus auch auf Sanierungen der Gebäudehülle als sinnvollen ersten 

Schritt an. Es wird empfohlen, auch die Grundförderung und/oder den Geschwindigkeitsbonus 

nach Einkommen zu staffeln, um die begrenzten Fördermittel möglichst zielgerichtet einzusetzen. 

Hierbei sollten Haushalte mit niedrigen Einkommen im vermietenden Bestand nicht vergessen 

werden. Darüber hinaus wird empfohlen, die finanzielle Unterstützung des Neubaus eher auf den 

sozialen Wohnungsbau zu fokussieren, und Mittel stärker der energetischen Sanierung zukommen 

zu lassen.  

6. Energie- und Versorgungssicherheit 

Z44. Die Gewährleistung eines hohen Niveaus bei der Versorgungssicherheit für Strom und Erd-

gas bildet ein zentrales Handlungsfeld der Energiepolitik. Bei Strom betrifft dies den 

Transformationsprozess sowie auch das Stromsystem nach dem Erreichen des Ziels der Klimaneut-

ralität, bei Erdgas vor allem den Transformationsprozess (und in der Folge dann die Versorgung 

mit Wasserstoff). 

Z45. Entscheidend für die Versorgungssicherheit des Stromsystems ist die Deckung der Residual-

last. Die Residuallast ist in den letzten Jahren gesunken und liegt derzeit bei etwa 70 GW, wird im 

Zuge der Elektrifizierung des Energiesystems in den nächsten Jahren jedoch ansteigen. Zur De-

ckung der Residuallast kommt steuerbaren Kraftwerkskapazitäten eine wichtige Bedeutung zu. 

Der Bestand dieser Kraftwerkskapazitäten ist im Jahr 2024 erstmals unter einen Wert von 90 GW 

gesunken und wird in den nächsten Jahren im Zuge des Kohleausstiegs noch deutlich weiter fallen. 

In den meisten europäischen Nachbarstaaten vollziehen sich ähnliche Prozesse. Zur Gewährleis-

tung der Versorgungs- und Systemsicherheit werden in Deutschland erhebliche 

Kraftwerkskapazitäten außerhalb des Marktes vorgehalten, Ende 2023 belief sich die entspre-

chende Gesamtkapazität auf gut 14 GW. Dies entspricht etwas mehr als 12 % der gesamten 

steuerbaren Kraftwerkskapazität. Die unterschiedlichen Analysen zur zukünftigen Versorgungssi-

cherheitssituation für Deutschland und die EU führen zu teilweise deutlich unterschiedlichen 

Ergebnissen. Die Expertenkommission sieht hier einen erheblichen Klärungsbedarf, auch mit Blick 

auf die zukünftige Rolle und die Robustheit der Nachfrageflexibilität und auch von Stromspeichern 

bei der Gewährleistung der Versorgungssicherheit.  
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Abbildung Z-7:  Entwicklung des Bruttostromverbrauchs, der Höchstlast, der residualen 

Höchstlast sowie der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 6-4 in der Stellungnahme.  

Z46. In verschiedenen Analysen zur Versorgungssicherheit wurde für den Zeitraum bis 2030 ein 

erheblicher Handlungsdruck herausgearbeitet. Eine konzeptionelle Neuordnung der Maßnahmen 

z. B. im Rahmen einer umfassenden Reform des Marktdesigns (und deren beihilferechtlichen Er-

fordernisse) wird allerdings bis zum Jahr 2030 nur sehr begrenzt möglich sein. Hier kann die 

Kraftwerkstrategie der Bundesregierung eine Brücke bilden. Gleichwohl verbleibt die Notwendig-

keit, frühestmöglich eine umfassende Reform des Marktdesigns anzustoßen, welche das 

bestehende und zunehmend unübersichtlicher werdende System aus unterschiedlichen Reserven 

außerhalb des Strommarktes sowie sehr technologiespezifischen Einzelmaßnahmen ablöst sowie 

auch und besonders die Nachfrageseite des Stromsystems einbezieht (zur wichtigen Rolle der Fle-

xibilität vergleiche Kapitel 3.5). Die längerfristige Perspektive mit Blick auf die Strukturen des 

zukünftigen Strommarktdesigns sollte deswegen eine wichtige Nebenbedingung für die Ausgestal-

tung der aktuell verfolgten Fördermaßnahmen werden. Gleiches gilt für die Förderung des 

Wasserstoffeinsatzes in der Verstromung (auf Grundlage der Nationalen Wasserstoffstrategie). 

Die Kommission weist aber an dieser Stelle noch einmal nachdrücklich darauf hin, dass ein deutlich 

höheres Maß an Transparenz und Belastbarkeit der grundlegenden Analysen zum Stand der Ver-

sorgungssicherheit eine unabdingbare Voraussetzung für die zur Gewährleistung der Versorgungs- 

und Systemsicherheit ergriffenen Maßnahmen bildet. 

Z47. Die Gewährleistung der Versorgungssicherheit bei Erdgas war in den Jahren seit 2022 mit 

erheblichen Herausforderungen verbunden. Die in den Jahren bis 2022 sehr stark gewachsene 
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Abhängigkeit von Erdgaslieferungen aus Russland hat zu einer sehr starken Konzentration des Erd-

gasaufkommens für Deutschland und für die Transitlieferungen in benachbarte Staaten geführt. 

Darüber hinaus ist für das Jahr 2021 ein strategisches Verhalten der unter Kontrolle russischer 

Unternehmen stehenden Erdgasspeicher in Deutschland festzustellen. Im Rahmen der nach dem 

Angriffskrieg Russlands auf die Ukraine und dem nahezu vollständigen Ausfall der Erdgaslieferun-

gen von Russland nach Deutschland ausgerufenen Alarmstufe wurde eine Vielzahl von 

Maßnahmen ergriffen, mit denen der Erdgasverbrauch in Deutschland (v. a. in der Industrie und 

im Gebäudebereich) deutlich reduziert wurde, die Speicherstände auf das notwendige Niveau und 

der Ausbau einer LNG-Terminal-Infrastruktur mit großer Geschwindigkeit auf den Weg gebracht 

wurden. Die Expertenkommission empfiehlt, die Zahl der Lieferländer und Regionen zu erhöhen 

sowie eine Importstruktur mit ausgewogenen Lieferanteilen zu verfolgen. Ziel sollte es sein die 

Marktkonzentration im Bereich der Erdgas-Importe weiter deutlich zu reduzieren. Beim Hochlauf 

der Wasserstoffwirtschaft sollten diese Aspekte von Anfang an als wichtige Ziele verfolgt sowie 

entsprechende Maßnahmen ergriffen und Instrumente entwickelt werden.  

Abbildung Z-8:  Importkonzentration und Importanteile der wichtigsten Erdgas-Lieferlän-

der Deutschlands 

 
Anmerkungen: siehe Abbildung 6-15 in der Stellungnahme.  

Z48. Mit der Errichtung aller geplanten LNG-Terminals wird Deutschland in den 2020er Jahren 

und auch darüber hinaus über erhebliche LNG-Importkapazitäten verfügen. Die Expertenkommis-

sion empfiehlt, dass die unterschiedlichen Facetten der Erdgas-Versorgungssicherheit umfassend 

in Betracht gezogen und auf regelmäßiger Basis analysiert sowie transparent dargelegt und be-

gründet werden sollten. Dies gilt sowohl mit Blick auf die im Kontext der Klimapolitik notwendige 

massive Rückführung des Erdgasverbrauchs in Deutschland und Europa, aber auch die Versorgung 
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von heute noch in erheblichem Maße von russischen Erdgaslieferungen abhängigen mittel- und 

zentral-europäischen Staaten sowie Ausfälle großer Importinfrastrukturen durch Unfälle, terroris-

tische oder andere Vorkommnisse.  

Z49. Durch die massive Förderung von LNG-Terminals aus dem Staatshaushalt werden die Ver-

sorgungssicherheitskosten der Erdgasversorgung von der Allgemeinheit getragen. Die 

Expertenkommission empfiehlt stattdessen eine Finanzierung der LNG-Infrastrukur nach dem 

Muster der Regelungen im Bereich der Mineralölversorgung (Erdölbevorratungsverband (EBV)).  

Z50. Mit Blick auf die Versorgungsqualität der Strom- und Gasversorgung sind für Deutschland 

hohe Qualitätsniveaus zu konstatieren. Die Expertenkommission weist jedoch auf die begrenzte 

Aussagekraft der entsprechenden (SAIDI-) Indikatoren hin. 

Z51. Neben den klassischen Energieträgern werden in Zukunft auch andere, nicht energetische 

Rohstoffe eine wichtige Rolle für die Transformation zu einem klimaneutralen Energiesystem ein-

nehmen. Diese sogenannten strategischen Rohstoffe sind für die Produktion der für ein 

klimaneutrales Energiesystem benötigten Technologien, wie zum Beispiel PV-Anlagen oder Elekt-

rolyseure, essenziell. Entlang der Wertschöpfungsketten dieser Technologien liegen sowohl auf 

der Ebene der Rohstoffförderung als auch bei der Rohstoffaufarbeitung und Fertigung von (Teil-) 

Komponenten potentielle Versorgungsrisiken vor, v. a. bedingt durch beschränkte Produktionska-

pazitäten und hohe Marktkonzentration. Beides kann mit Blick auf den erwarteten 

Nachfrageanstieg im Rahmen der Energiewende zu stark steigenden Preisen für strategische Roh-

stoffe führen, was die Umsetzung der Energiewende ς zumindest temporär ς verteuern und 

verlangsamen kann. Um die Versorgungsrisiken zu mindern, empfiehlt die Expertenkommission 

eine maßvolle Ausweitung der europäischen Produktion und Diversifizierung von Bezugsländern. 

Weiterhin sollte die Rohstoffintensität der Produktionsprozesse gesenkt und das Recycling strate-

gischer Rohstoffe erhöht werden. Aufgrund von Vorlaufzeiten und erst mittel- bis langfristigen 

Wirkungen sollten diese Maßnahmen zeitnah umgesetzt und auch nachgehalten werden. 

7. Energiepreise und ςkosten  

Z52. In Folge des russischen Angriffskriegs und der dadurch entstandenen Energiekrise sind die 

Großhandelspreise für Strom im Jahr 2022 deutlich angestiegen und verzeichneten Monatsmittel-

werte mit in der Spitze über 500 ϵκa²ƘΦ LƳ WŀƘǊ нлно ǎƛƴŘ ŘƛŜ tǊŜƛǎŜ ƪƻƴǘƛƴǳƛŜǊƭƛŎƘ ƎŜǎǳƴƪŜƴ ǳƴŘ 

betrugen zum Jahresende knapp über 100 ϵκa²ƘΣ ǿŀǎ ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ǸōŜǊ ŘŜƴ tǊŜƛǎŜƴ ŘŜǎ 

WŀƘǊŜǎ нлнм Ƴƛǘ ŎŀΦ пл ϵκa²Ƙ ƭƛŜƎǘΦ 5ŜǊ wǸŎƪƎŀƴƎ ŘŜǊ DǊƻǖƘŀƴŘŜƭǎǇǊŜƛǎŜ ƳŀŎƘǘ ǎƛŎƘ ōŜƛ ŘŜƴ 

Letztverbraucherpreisen für Erdgas, Heizöl, Benzin und Diesel bemerkbar. Diese waren im Jahr 

2023 rückläufig. Der durchschnittliche Strompreis in der Industrie sank ebenfalls, während er für 

private Haushalte im Jahr 2023 im Vergleich zum Vorjahr nochmals deutlich gestiegen ist. Der Preis 

für neu abgeschlossene private Stromverträge liegt Anfang 2024 jedoch wieder auf einem ähnli-

chen Niveau wie vor der Energiekrise. 
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Z53. Die Bundesregierung hat unterschiedliche Maßnahmen als Reaktion auf die gestiegenen 

Energiepreise beschlossen. Seit Juli 2022 wurde die EEG-Umlage abgeschafft bzw. wird nunmehr 

aus dem Bundeshaushalt finanziert. Diese Umfinanzierung wurde von der Expertenkommission in 

der Vergangenheit bereits gefordert (EWK 2021) und wird daher begrüßt. Für das verarbeitende 

Gewerbe wurde die Stromsteuer zeitlich befristet in den Jahren 2024 und 2025 auf 0,05 ct/kWh 

gesenkt. Für private Haushalte wurde für das Jahr 2023 die Strom- und Gaspreisbremse verab-

schiedet, bei der die Haushalte für ihren Verbrauch die vollen Marktpreise entrichten mussten, 

aber einen pauschalen Rabatt für 80 % des Vorjahresverbrauchs zum Preisdeckel in Höhe von 

40 ct/kWh für Strom und in Höhe von 12 ct/kWh für Gas erhielten. Darüber hinaus wurde befristet 

die Umsatzsteuer für Erdgas und Fernwärme auf den ermäßigten Satz von 7 % reduziert. 

Z54. Die Expertenkommission empfiehlt im Rahmen einer CO2-basierten Energiepreisreform die 

Stromsteuer für alle Verbrauchergruppen dauerhaft auf das jeweilige europarechtlich zulässige 

Mindestniveau abzusenken (siehe Kapitel 10). Im Rahmen dieser Energiepreisreform empfiehlt die 

Expertenkommission an der im Jahr 2023 eingeführten Reduzierung der Übertragungsnetzent-

gelte durch einen Bundeszuschuss vorerst festzuhalten, bis der Rückfluss der Einnahmen aus der 

CO2-Bepreisung abschließend geklärt ist. 

Z55. Wie bereits in vorherigen Stellungnahmen (z. B. EWK 2021) nutzt die Expertenkommission 

die Konzepte der Letztverbraucherausgaben und Energiestückkosten (Energiekosten bezogen auf 

die Bruttowertschöpfung oder den Bruttoproduktionswert), um die Energiepreisentwicklungen in 

den Gesamtkontext einzuordnen. Die Letztverbraucherausgaben für Elektrizität sind im Jahr 2022 

um 9 % auf 92,5 Milliarden Euro gestiegen und entsprechen nun 2,4 % des deutschen Bruttoin-

landprodukts. Der Anteil der staatlich induzierten Elemente ist aufgrund des Wegfalls der EEG-

Umlage deutlich gesunken, während der Anteil der marktgetriebenen Elemente aufgrund der ge-

stiegenen Energiepreise zugenommen hat. Die Letztverbraucherausgaben im Verkehrssektor 

betrugen im Jahr 2022 126 Milliarden Euro. Dies entspricht, vor allem bedingt durch die Entwick-

lungen auf den globalen Ölmärkten, einer Steigerung von 41 % gegenüber dem Vorjahr und von 

34,5 % im Vergleich zu 2019.  
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Tabelle Z-2:  Zusammensetzung der aggregierten Letztverbraucherausgaben für Elektri-

zität 

   2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 

Stromabsatz 

[T
W

h
] 

479 467 462 465 447 451 448 445 445 440 419 419 413 

Gesamtaus-

gaben 

a
Ǌ
Ř
 
ϵ

 

58,7 63,6 64,3 58,7 70,4 69,5 68,5 69,0 73,3 75,1 76,3 79,8 92,5 

Staatlich in-

duzierte 

Elemente  
16,4 22,5 23,7 29,6 32,3 31,5 33,2 34,8 34,6 34,0 33,9 33,6 20,3 

Stromsteu-

ern 
6,4 7,2 7,4 7,0 6,6 6,7 6,9 6,9 6,7 6,6 6,5 6,7 6,6 

Konzessions-

abgaben  
2,1 2,2 2,1 2,1 2,0 2,1 2,0 2,0 2,0 2,0 1,9 1,9 1,9 

EEG-Umlage 7,5 12,9 13,9 19,3 22,4 22,0 22,8 24,5 24,6 22,8 23,2 22,6 8,9 

KWKG 0,4 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 1,3 1,3 1,1 1,0 0,8 0,9 1,3 

Umlagen (§ 

17F EnWG, § 

18 AbLaV) 
- - - 0,8 0,8 0,1 0,2 0,0 0,2 1,6 1,5 1,4 1,5 

Staatlich re-

gulierte 

Elemente 
15,2 15,4 16,5 18,1 17,8 18,0 18,7 20,8 19,9 20,1 20,6 21,1 23,2 

Netzentgelte 

Übertra-

gungsnetze 
2,2 2,2 2,6 3,0 3,1 3,5 3,8 5,3 5,7 4,9 4,9 4,9 5,3 

Netzentgelte 

Verteilnetze 
13,0 13,2 13,9 15,1 14,7 14,5 14,9 15,5 14,2 15,2 15,7 16,2 17,9 

Marktgetrie-

bene 

Elemente 
27,1 25,7 24,1 11,0 20,3 20,0 16,6 13,5 18,8 21,0 21,8 25,2 48,9 

Marktwert 

EEG-Strom 
3,5 4,4 4,7 4,2 4,1 4,7 4,3 5,9 8,0 7,2 5,7 13,6 33,6 

Erzeugung 

und Vertrieb 
23,6 21,3 19,4 6,8 16,2 15,3 12,3 7,6 10,8 13,8 16,1 11,6 15,3 

Anmerkungen: siehe Tabelle 7-1 in der Stellungnahme.  

Z56. Die Energiestückkosten des verarbeitenden Gewerbes verzeichneten im Jahr 2020 keine 

nennenswerte Abweichung zum Vorjahr und lagen bei 5,9 % der Bruttowertschöpfung. Sie weisen 

jedoch eine starke Heterogenität in Bezug auf einzelne Wirtschaftssektoren auf. Wegen der er-

heblichen Nachlaufzeiten der statistischen Berichterstattung in Deutschland ist eine Bewertung 

der Entwicklung für die Jahre ab 2021 noch nicht möglich. Die Expertenkommission spricht sich 
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daher dafür aus, eine regelmäßigere Veröffentlichung der relevanten amtlichen Daten zu prüfen. 

Ohne eine solche Datengrundlage können keine Einschätzungen am aktuellen Rand getroffen wer-

den, diese sind jedoch insbesondere mit Blick auf die dynamischen Entwicklungen der 

Energiepreise der letzten Jahre von hoher Relevanz. Für das weitere Monitoring der Energiewende 

sieht die Expertenkommission daher dringenden Handlungsbedarf, an vorherige, detailliertere Ar-

beiten zu Energiestückkosten (Löschel et al. 2015a, 2015b, Matthes et al. 2016, Kaltenegger et al. 

2017) anzuknüpfen. 

8. Gesellschaftliche Aspekte der Energiewende  

Z57. Für den Erfolg oder Misserfolg der Energiewende sind gesellschaftliche Aspekte zentrale 

Elemente, da die Energiewende ohne den Rückhalt und die Beteiligung der Bevölkerung nur 

schwierig, bis gar nicht umgesetzt werden kann. Daher ist es wichtig, sowohl die entstehenden 

Be- oder Entlastungen für Verbraucher/innen als auch die generelle Zustimmung und Akzeptanz 

der geplanten Ziele und getroffenen Maßnahmen zu betrachten. 

Z58. Die Energieausgaben deutscher Haushalte unterscheiden sich nach Haushaltsmerkmalen, 

z. B. dem Einkommen, deutlich. Während Haushalte im obersten Einkommensdezil aufgrund eines 

höheren Energieverbrauchs zwar absolut höhere Energieausgaben haben, ist die Belastung der 

unteren Einkommensdezile relativ zum Haushaltseinkommen stärker. So lag der Anteil der Ener-

gieausgaben im untersten Dezil im Jahr 2023 bei ca. 12 %, während er im obersten Dezil bei 

lediglich 2 % lag (FDZ 2022). Zudem ist auch Energiearmut ein für Deutschland relevantes Thema. 

Je nach Definition lebten im Jahr 2022 zwischen 4 % und 25 % der Haushalte in Deutschland in 

Energiearmut, der Anteil ist während der Energiepreiskrise deutlich gestiegen. Die Energiewende 

birgt das Risiko, diese ungleiche Belastung noch zu verstärken. Eine kurzfristige Abfederung der 

negativen Verteilungswirkungen, durch direkte Einkommensunterstützung oder die Auszahlung 

eines (sozialen) Klimageldes für besonders betroffene Haushalte, ist daher wichtig, um diese zu 

entlasten. Der wichtigste Hebel, um nachhaltig vor hohen Kosten zu schützen, ist jedoch die Erhö-

hung der Anpassungsreaktion, um eine Umstellung auf klimafreundliche Alternativen und eine 

Teilhabe am Klimaschutz zu ermöglichen. Dies sollte durch zielgerichtete investive Unterstützung 

für klimafreundliche Technologien und durch Bereitstellung nötiger Infrastruktur erfolgen. Eine 

soziale Ausgestaltung von Förderprogrammen kann Verteilungsungerechtigkeiten mindern. Die 

mit der Einführung des Klima-Sozialfonds im Rahmen des ETS-2 zu entwickelnden Maßnahmen 

sollten daher nicht (nur) pauschal entlasten, sondern so ausgestaltet werden, dass sie zur Dekar-

bonisierung besonders betroffener Gruppen führen, um nachhaltig hohe CO2-Kosten und einen 

möglichen Carbon-Lock-in zu vermeiden. Für weiterführende Analysen der Verteilungswirkungen 

sieht die Expertenkommission einen erheblichen Bedarf für die Verstetigung der Datenerhebung 

in Form von Befragungen, sowie für die flächendeckende Erfassung des energetischen Zustands 

des Gebäudebestandes und für die Einführung eines Gebäude- und Wohnungsregisters. Nur auf 
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Basis aussagekräftiger und robuster Daten lassen sich Probleme erkennen, zielgenaue Maßnah-

men gestalten und ihre Wirkungen adäquat bewerten. 

Abbildung Z-9:  Entwicklung der Energieausgaben für Wärme und Strom im Durchschnitt 

pro Einkommensgruppe (2018 bis 2023) 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 8-1 in der Stellungnahme.  

Z59. Neben Haushalten zeigt sich auch bei Unternehmen eine unterschiedliche Betroffenheit der 

durch die Energiekrise angestiegenen Preise und Kosten. Auch hier sollten zukünftige Entlastun-

gen möglichst anreizkompatibel gestaltet werden und insbesondere auch Kleinstunternehmen 

adressieren, die von bisherigen politischen Maßnahmen oft nicht entlastet wurden. Die Experten-

kommission begrüßt daher die explizite Einschließung von Kleinstunternehmen in den Klima-

Sozialfonds. 

Z60. Zur Untersuchung der Akzeptanz der Energiewende hat die Expertenkommission unter-

schiedliche Haushaltsbefragungen ausgewertet. Die generelle Zustimmung zur Energiewende ist 

hoch (90 % der Befragten halten die deutsche Energiewende für (sehr) wichtig) und hat im Verlauf 

der Jahre nicht abgenommen. Gleichzeitig bewerten im Jahr 2023 nur noch ca. 20 % der Befragten 

die Umsetzung der Energiewende als gut und ca. 55 % als schlecht (2017: 42 % gut, 33 % schlecht). 

Auch erwarten 26 % der Befragten im Rahmen der Energiewende negative persönliche Auswir-

kungen auf ihr Wohnumfeld, was einer Verdopplung im Vergleich zum Jahr 2017 gleichkommt.   
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9. Emissionen und Umweltauswirkungen  

Z61. Die Reduktion der Umweltbelastung und Treibhausgasemissionen der Energieversorgung 

sind zentrale Ziele der Energiewende.  

Z62. Die gesamten deutschen Treibhausgasemissionen (ohne LULUCF) lagen im Jahr 2023 um 

46 % unter dem Basisniveau des Jahres 1990. Für die Erreichung des Ziels für das Jahr 2030 (mi-

nus 65 %) ist ab dem Jahr 2020 eine jährliche Emissionsminderung von etwa 2,5 Prozentpunkten 

(bezogen auf die Basisjahremissionen von 1990) notwendig. Dieser Orientierungswert wurde im 

Durchschnitt der letzten drei Jahren trotz der massiven Emissonsminderung im Jahr 2023 (-6 Pro-

zentpunkte) nicht erreicht, wobei die Emissionsminderungen im Jahr 2023 neben effektiven 

Klimapolitikmaßnahmen (Ausbau der regenerativen Stromerzeugung, CO2-Preise) auch auf kaum 

dauerhaft wirkende Sondereffekte (hohe Erdgaspreise, niedriger Stromverbrauch etc.) zurückzu-

führen sind. Im Vorjahresvergleich entfielen im Jahr 2023 zwei Drittel der Emissionsminderung auf 

die Energiewirtschaft. Dieser Sektor ist verantwortlich für etwa ein Drittel der gesamten deut-

schen CO2-Emissionen und hat seine Emissionen im Vergleich zum Jahr 1990 um fast 60 % 

verringert. Andere Sektoren weisen ebenfalls einen rückläufigen Trend auf, mit Ausnahme des 

Verkehrssektors und teilweise des Gebäudesektors, wo nur unterproportionale Emissionsminde-

rungen zu verzeichnen sind. Aktuelle Projektionen zeigen, dass die Minderungsziele mit Blick auf 

die Gesamtheit aller Treibhausgasemissionen für das Jahr 2030 erreicht werden können, wenn die 

bisher anvisierten Maßnahmen implementiert werden. Dazu gehört insbesondere das Erreichen 

des 80 %-Ziels für den Ausbau der erneuerbaren Energien im Strombereich und die Umsetzung 

diverser Maßnahmen in den einzelnen Sektoren. Es stellt sich jedoch die Frage, ob die in den Pro-

jektionen unterstellten Maßnahmen in den nächsten Jahren vollumfänglich umgesetzt werden. 

Die Expertenkommission sieht daher weiteren Handlungsbedarf, um (sektorale) Emissionsminde-

rungsprofile zu erreichen, die auch die Zielerreichung nach 2030 absichern, wenn die 

verbleibenden Emissionsminderungsbeiträge der Energiewirtschaft deutlich abnehmen werden.  
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Abbildung Z-10: Entwicklung der gesamten und der sektoralen Treibhausgasemissionen in 

Deutschland (ohne LULUCF) 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 9-1 in der Stellungnahme.  

Z63. Die Expertenkommission hat in vergangenen Stellungnahmen ein umfassenderes Ziel- und 

Monitoringsystem der Umweltverträglichkeit des Energiesystems diskutiert (EWK 2018, 2021). Im 

Rahmen des vorliegenden Berichts ist jedoch kein umfassendes Monitoring der gesamten Um-

weltwirkungen möglich, weshalb nur für das Energiesystem besonders relevante 

Umweltdimensionen betrachtet werden, die in vorherigen Stellungnahmen als solche identifiziert 

wurden (EWK 2018). Neben den Treibhausgasemissionen sollten damit auch andere Umweltbe-

lastungen der Energieversorgung, wie zum Beispiel die Emissionen von Luftschadstoffen, die 

Rohstoffentnahmen und die Flächeninanspruchnahme des Energiesystems sowie die aktuellen 

Recyclinganstrengungen betrachtet werden. Die Zielsetzungen der aktuellen europäischen Luft-

qualitätsrichtlinie für die Emission von Luftschadstoffen wurden im Jahr 2021 alle eingehalten. 

Aufgrund der aktuellen Diskussion einer Verschärfung der Richtlinie, besteht jedoch weiterhin 

Handlungsbedarf. Während insbesondere die Braunkohleförderung in Deutschland aufgrund des 

beschlossenen Kohleausstiegs rückläufig ist, zeigt sich eine deutliche Zunahme beim Abbau von 

Energieholz. Die Expertenkommission betrachtet diesen Trend aufgrund der unklaren Rolle von 

Biomasse in der Energiewende kritisch. Die in der dritten Phase des Ressourceneffizienzpro-

gramms (ProgRes III) gesetzten Ziele für die Gesamtrohstoffproduktivität wurden im Jahr 2021 

nicht erreicht. Bei der Flächeninanspruchnahme des Energiesystems zeigt sich eine zunehmende 

Verlagerung von der fossilen (Braunkohletagebau) zur erneuerbaren (Windkraft- und Flächenpho-

tovoltaikanlagen) Energieerzeugung und zu dem ein leichter Rückgang des Anbaus von 

Energiepflanzen. Beim Recycling sieht die Expertenkommission noch deutlichen Handlungsbedarf, 
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um aktuelle Fehlanreize zu korrigieren und so den Anteil der stofflichen Verwertung zu erhöhen 

und die Abfallwirtschaft auf den Pfad der Klimaneutralität zu führen. Vor diesem Hintergrund be-

grüßt sie die Aufnahme der Abfallverbrennung in den nEHS ab dem Jahr 2024.  

10. Wirkungsvolle Energie- und Klimapolitik  

Z64. Im Rahmen der Fit-for-55-Gesetzgebung sind die rechtlichen Grundlagen für das 2005 ge-

startete Emissionshandelssystem der Europäischen Union (EU-ETS) im Jahr 2023 grundlegend 

überarbeitet worden. Das EU-ETS ist nicht nur ein CO2-Bepreisungsinstrument auf Grundlage einer 

Mengensteuerung, sondern bildet zusammen mit weiteren Instrumenten ein zentrales Element 

der Klimaschutzarchitektur der Europäischen Union und sichert die Einhaltung der europäischen 

Klimaschutzziele. Das zentrale Reformelement im Zuge der jüngsten Revision des EU-ETS bildet 

die Anpassung des Mengenziels. Auch unter Berücksichtigung der Freisetzung von Emissionsbe-

rechtigungen aus der Marktstabilitätsreserve müssen die vom EU-ETS regulierten Anlagen vor 

2040 ihre Emissionen auf Null senken. Bisher bilden die CO2-Preise im EU-ETS diese langfristige 

Knappheitssituation jedoch nicht ab. Diese Situation hemmt Investitionen in Klimaneutralitäts-

technologien. Als Ergänzung zum EU-ETS wurde zum Oktober 2023 der Carbon Border Adjustment 

Mechanism (CBAM) der EU eingeführt. Die Expertenkommission begrüßt die Einführung des 

CBAM als weiteren Schritt zur Vermeidung bzw. Begrenzung von Carbon Leakage, sieht jedoch 

weiteren dringenden Handlungsbedarf. Bisher werden Exporte von klimaneutral hergestellten Gü-

tern aus der Europäischen Union durch den CBAM nicht adressiert, außerdem könnte es dazu 

kommen, dass Carbon Leakage-Effekte bei Importen auf höhere Wertschöpfungsstufen verscho-

ben werden. Die Expertenkommission hält ein sorgfältiges und intensives Monitoring der 

praktischen Effekte des CBAM für erforderlich und weist auf den weiterbestehenden Handlungs-

bedarf zur Entwicklung und Umsetzung von im internationalen Raum breiter wirkenden 

Instrumenten zur Vermeidung von Carbon-Leakage hin. 

Z65. Darüber hinaus wurde mit der Novelle der EU-ETS-Richtlinie auch die Einführung eines zwei-

ten Emissionshandelssystems (ETS-2) ab 2027 beschlossen. Der Geltungsbereich des ETS-2 

erstreckt sich insbesondere auf die CO2-Emissionen des Straßenverkehrs und die vom EU-ETS nicht 

erfassten stationären Anlagen, vor allem im Gebäudesektor. Die Expertenkommission unterstützt 

die geplante Überführung des 2021 eingeführten nationalen Emissionshandelssystems (nEHS) in 

das ETS-2 und schlägt verschiedene Regelungen zur Flankierung dieser Überführung vor (Opt-in 

von nicht verpflichtend erfassten Anlagen, Mindestpreis), auch um die Unsicherheiten des Über-

gangs abzufedern, das höhere Ambitionsniveau des nEHS zu kompensieren und so die Erreichung 

der nationalen Minderungsziele robust zu flankieren, die durch die EU-Klimaschutzverordnung (Ef-

fort-Sharing-Regulation - ESR) vorgegeben sind. 

Z66. Bisher ist die Höhe der effektiven Treibhausgas-Bepreisung in den einzelnen Sektoren der 

deutschen Volkswirtschaft bzw. für unterschiedliche Anwendungsbereiche sehr unterschiedlich. 
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Die effektiven CO2-Preise liegen jenseits der von keinem Bepreisungsmechanismus erfassten Be-

ǊŜƛŎƘŜ ŘŜǊȊŜƛǘ ƛƴ ŜƛƴŜǊ .ŀƴŘōǊŜƛǘŜ Ǿƻƴ ŎŀΦ мл ϵκǘ /h2 ōƛǎ Ȋǳ нул ϵκǘ /h2. Besonders hohe Werte 

ergeben sich für den Verkehrssektor (auch bei Berücksichtigung der Finanzierungsbeiträge der 

Kraftstoffbesteuerung für die Infrastruktur), besonders niedrige effektive CO2-Preise ergeben sich 

für die von der kostenlosen Zuteilung erfassten Industrieanlagen im EU-ETS. Aus Sicht der Exper-

tenkommission ist insbesondere eine CO2-preisbasierte Energiepreisreform ein zentraler 

Bestandteil eines effektiven und effizienten Rahmens zur Erreichung der langfristigen Energie-

wende- und Klimaschutzziele. Dabei sollen die Umlagen und Abgaben auf Strom gesenkt werden 

und dies mit einer CO2-Bepreisung fossiler Energieträger gegenfinanziert werden. Hier hat die 

Bundesregierung mit der Absenkung der Stromsteuer für das produzierende Gewerbe und der 

Umfinanzierung der EEG-Umlage wichtige erste Schritte in die richtige Richtung unternommen. 

Die Expertenkommission empfiehlt die Stromsteuer auch für die anderen Verbrauchergruppen 

dauerhaft auf das jeweils europarechtlich zulässige Mindestniveau abzusenken. Um die Lenkungs-

wirkung bei der Besteuerung von Kraftstoffen zu erhöhen, sollten nach Auffassung der 

Expertenkommission Diesel und Erdgas nicht mehr geringer besteuert werden als Benzin.  

Abbildung Z-11:  Profil der expliziten und impliziten Treibhausgasbepreisung in Deutschland 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 10-4 in der Stellungnahme.  

Z67. Aus dem EU-ETS und dem nEHS sind 2023 Versteigerungsannahmen in Höhe von ca. 18 Mrd. 
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abfedern helfen. Auch angesichts der europarechtlich vorgegebenen Zweckbindung des Aufkom-

mens aus dem EU-ETS und dem ETS-2 hält die Expertenkommission es für sinnvoll, die 

transformationsbedingt steigenden Netznutzungsentgelte teilweise durch Einnahmen aus der 

CO2-Bepreisung zu refinanzieren, solange ein Rückfluss der Einnahmen aus der CO2-Bepreisung 

(z. B. in Form eines Klimageldes) noch nicht abschließend geklärt ist. 

Z68. Für die CO2-basierte Energiebepreisung ist ein abgestimmtes Vorgehen auf europäischer 

Ebene notwendig, um deren Effektivität zu steigern und Wettbewerbsverzerrungen zwischen den 

EU-Mitgliedstaaten zu vermeiden. Um das Zusammenspiel verschiedener Marktunvollkommen-

heiten zu adressieren, sind neben dem Emissionshandel ausgewählte komplementäre 

Maßnahmen sinnvoll. Diese dürfen allerdings bestehende und/oder geplante marktorientierte In-

strumente nicht konterkarieren. Zudem ist es von entscheidender Bedeutung, dass 

komplementäre Maßnahmen so konzipiert sind, dass sie vor dem Hintergrund beschränkter fiska-

lischer Spielräume langfristig durchhaltbar sind. Eine kohärente und koordinierte Politik ist ein 

wesentlicher Faktor für den Erfolg von Klimaschutzmaßnahmen. Obwohl ein großes Transforma-

tionsprojekt wie der Umbau des Energiesystems technologieoffen sein sollte, gibt es aufgrund der 

langen Zeitskalen unverzichtbare und nicht aufschiebbare technologiespezifische Entscheidungen 

(sogenannte "No-regret"-Maßnahmen). Diese konzentrieren sich insbesondere auf den Ausbau 

der Infrastruktur für klimafreundliche Technologien sowie auf Bereiche, in denen heutige Investi-

tionsentscheidungen langfristige Auswirkungen auf die Menge an emittierten Treibhausgasen 

haben.  

Z69. In der Energie- und Klimapolitik der Bundesregierung gibt es gute Beteiligungsprozesse (z. B. 

den NEP-Prozess), die durch die Förderung von Transparenz und Partizipation sowie die Berück-

sichtigung verschiedener Perspektiven zu einer verbesserten Akzeptanz und Wirksamkeit von 

politischen Entscheidungen führen können. Andere Prozesse, bei denen die Beteiligung der Sta-

keholder zwar formal vorgesehen ist, die aber in der Praxis zeitaufwendig sind und zugleich wenig 

Einfluss auf die Entscheidungsfindung haben, können allerdings Frustration und Misstrauen in der 

Bevölkerung und bei den Beteiligten hervorrufen und die Legitimität von politischen Entscheidun-

gen untergraben. Notwendige Maßnahmen zum Klimaschutz werden insbesondere für die 

kommende Phase der Transformation mit Härten für Industrie und/oder Haushalte verbunden 

sein, sind aber zum Erreichen der Klimaziele unvermeidbar. Für eine breite Akzeptanz dieser Maß-

nahmen in der Gesellschaft ist es zentral, dass ein konsistentes Gesamtkonzept für die 

Transformation entwickelt und kommuniziert wird, welches die Belastungen für die betroffenen 

Haushalte ausgewogen verteilt. Weitere zentrale Aspekte sind eine frühzeitige Ankündigung 

neuer Maßnahmen für eine bessere Planbarkeit sowie eine transparente Kommunikation. 
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Bericht 

Monitoringbericht  

1. Stand der Energiewende  

1.1 Einleitung 

1. Die Transformation des Energiesystems ist eine der zentralen Herausforderungen unserer 

Zeit. Deutschland hat sich, auch im Kontext der europäischen Selbstverpflichtung zur Klimaneut-

ralität bis 2050, dazu verpflichtet, in nur wenig mehr als zwei Jahrzehnten klimaneutral zu werden. 

Hierfür ist ein grundlegender technologischer Umbau des Energiesystems erforderlich. Dabei bil-

det das energiepolitische Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, 

effizienten und umweltverträglichen Energieversorgung den konzeptionellen Rahmen.  

2. Von 2012 bis 2021 setzten die Berichte der unabhängigen Expertenkommission zum Ener-

giewende-Monitoring auf den jährlichen Monitoringberichten und alle drei Jahre auf den 

ausführlicheren Fortschrittsberichten ά5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘŜǊ ½ǳƪǳƴŦǘά ŀǳŦΣ ŘƛŜ ǾƻƳ .ǳƴŘŜǎǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘǎπ

ministerium vorgelegt wurden. Inzwischen sind eine Reihe weiterer Publikationen zu den 

zentralen Themen der Energiewende hinzugekommen, sodass sich die Kommission nun direkt da-

rauf bezieht. Der Auftrag der unabhängigen, aus vier Expertinnen und Experten bestehenden 

Kommission wurde durch einen Beschluss des Bundeskabinetts in 2024 angepasst und weiterent-

wickelt. Der vorliegende Bericht der Expertenkommission ist daher als eigenständiger Bericht 

konzipiert, der Bezug nehmend auf bestehende Veröffentlichungen der Bundesregierung den 

Fortschritt der Energiewende evaluiert. Der vorliegende Bericht wurde inhaltlich am 22. April 2024 

abgeschlossen. Er deckt das Berichtsjahr 2022 ab und stellt, soweit aktuelle Daten vorliegen, auch 

aktuelle Entwicklungen in den Jahren 2023 und 2024 dar.  
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3. Der Beginn des russischen Angriffskrieges auf die Ukraine im Februar 2022 hat die Energie-

märkte und auch die Energiepolitik der Jahre 2022 und 2023 geprägt. In Folge des Angriffs kam es 

in Europa zu einer Energiekrise, die neben zeitweise massiv gestiegenen Erdgas- und Strompreisen 

auch eine neue Diskussion um die Sicherstellung von Versorgungssicherheit und die Resilienz im 

Bereich der Energieimporte sowie der für die Energiewende relevanten Rohstoffe und strategi-

schen Güter entfachte. Dies hat zu einer gestiegenen Energiekostenbelastung sowohl bei 

Haushalten als auch in der Industrie geführt und darüber hinaus zur allgemeinen Preissteigerung 

beigetragen. Zum Ende des Jahres 2023 und mit Beginn des Jahres 2024 hat sich die Situation auf 

den internationalen Energiemärkten wieder entspannt und die Letztverbraucherpreise befinden 

sich auf einem ähnlichen Niveau wie vor der Energiekrise.  

4. Als Reaktion auf die Energiekrise hat die Bundesregierung in den Jahren 2022 und 2023 un-

terschiedliche Maßnahmen beschlossen, um Haushalte und Industrie zu entlasten. Für private 

Haushalte wurde für das Jahr 2023 die Strom- und Gaspreisbremse verabschiedet. Darüber hinaus 

wurde befristet auf den Zeitraum Oktober 2022 bis März 2024 die Umsatzsteuer für Erdgas und 

Fernwärme auf den ermäßigten Satz von 7 % reduziert. Als dauerhafte Maßnahme wurde seit Juli 

2022 die EEG-Umlage abgeschafft bzw. wird die EEG-Förderung nunmehr aus dem Bundeshaus-

halt finanziert. Für das verarbeitende Gewerbe wurde die Stromsteuer zeitlich befristet für die 

Jahre 2024 und 2025 deutlich gesenkt. 

5. Im Rahmen des sogenannten Osterpaketes 2022 und weiterer Gesetzgebungsvorhaben 

wurden darüber hinaus Beschlüsse gefasst, die den Ausbau der Stromerzeugung aus erneuerbaren 

Energien sowie die zugehörigen Infrastrukturvorhaben deutlich beschleunigen sollen. Im Rahmen 

des Osterpaketes hat die Bundesregierung unter anderem die Novelle des Erneuerbare-Energien-

Gesetzes beschlossen, welches ab dem 1. Januar 2023 gilt. Dieses legt neue Ziele für den Wind- 

und Solarausbau fest. So sollen bis 2030 mindestens 80 % des Bruttostromverbrauchs aus erneu-

erbaren Energien bereitgestellt werden. Zudem soll die Novelle die Planungs- und 

Genehmigungsverfahren und somit den Ausbau der erneuerbaren Energien beschleunigen.  

6. In den nächsten Jahren werden die konsumentennahen Bereiche deutlich stärker in den Fo-

kus der Energiewendepolitik kommen. Dies betrifft zum Beispiel das Gebäudeenergiegesetz, das 

Gesetz zur kommunalen Wärmeplanung, die Elektromobilität sowie die verstärkte Rolle der CO2-

Bepreisung für Gebäude und Verkehr (BEHG). Damit erhalten die Akzeptanz, die Verteilungswir-

kungen und die Kommunikation von Politiken und Maßnahmen eine qualitativ neue Bedeutung. 

7. Um den Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft zu beschleunigen wurde im Jahr 2023 die Fort-

schreibung der nationalen Wasserstoffstrategie veröffentlicht. Diese erhöht das Ziel der 

heimischen Elektrolysekapazität in 2030 von 5 GW auf 10 GW und beschreibt außerdem einen 

kurz- bis mittelfristigen Plan für den Ausbau der Wasserstoffinfrastruktur und der Etablierung von 

Wasserstoffanwendungen. Der Ausbauplan der Infrastruktur sieht unter anderem den Aufbau ei-

nes deutschen Wasserstoff-KernnetzŜǎ ǎƻǿƛŜ ŜƛƴŜǎ α9ǳǊƻǇŜŀƴ IȅŘǊƻƎŜƴ .ŀŎƪōƻƴŜά ǾƻǊΣ ǳƳ ŘŜƴ 
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möglichst breiten Transport von Wasserstoff zu ermöglichen. Zusätzlich ist die Ausarbeitung einer 

Importstrategie für Wasserstoff für das Jahr 2024 angekündigt worden. 

8. Weiterhin hat die Bundesregierung im Februar 2024 die Kraftwerkstrategie veröffentlicht, 

die langfristig eine klimafreundliche und sichere Energieversorgung auch in Zeiten mit wenig Wind 

und Sonne ermöglichen soll. Diese soll helfen, dem Rückgang der steuerbaren Kraftwerke entge-

genzuwirken. Hierfür sollen neue wasserstofffähige Gaskraftwerke gebaut werden, die zunächst 

übergangsweise mit Erdgas und mittelfristig mit klimaneutralem Wasserstoff betrieben werden. 

Die nach Plan kurzfristig auszuschreibenden Kapazitäten von 10 GW wasserstofffähiger Kraft-

werke agieren gleichzeitig als mittelfristig garantierte Abnehmer von Wasserstoff und 

unterstützen so den Wasserstoffhochlauf. 

9. Im November 2023 hat das Bundesverfassungsgericht die Umwidmung und Überführung 

von 60 Milliarden Euro, die ursprünglich als Reaktion auf die Corona Pandemie vorgesehen waren, 

in den Klimatransformationsfonds (KTF) für nichtig erklärt. Da die Gelder des KTF auch für die 

Energiewende genutzt werden, muss die ursprüngliche Planung der Bundesregierung für die 

Transformationsstrategie entsprechend angepasst werden. Im Jahr 2024 beläuft sich das Volumen 

des KTF nun auf 49 Milliarden Euro, und die Einsparung verglichen mit dem ursprünglichen Plan 

beträgt 12 Milliarden Euro. Obwohl wichtige Förderprogramme in den Bereichen der Wasserstoff-

wirtschaft, Elektromobilität und Wärmewende fortgeführt werden, müssen in Anbetracht des 

signifikant reduzierten Budgets eine Vielzahl an Programmen eingestellt werden. Vor dem Hinter-

grund dieser Entwicklungen und Maßnahmen wird im Folgenden der aktuelle Stand der 

Energiewende eingeordnet. 

1.2 Dimensionen der Energiewende   

10. Die Expertenkommission stellt ihre Einschätzung des Standes der Energiewende traditionell 

anhand einer Energiewende-Ampel dar. Werden die Ziele erreicht oder sehr wahrscheinlich er-

reicht, steht die Ampel auf Grün, während das Gegenteil mit Rot bewertet wird. Gelb bedeutet, 

dass die Erreichbarkeit aus heutiger Sicht nicht sichergestellt ist. Dem Prinzip der Energiewende-

Ampel wird auch in diesem Bericht weiterhin gefolgt, ihre Zusammensetzung wurde jedoch im 

Vergleich zu den vorherigen Berichten angepasst. Dies ist auch darauf zurückzuführen, dass zuvor 

im Monitoring der Bundesregierung betrachtete Messgrößen nun in diese Stellungnahme aufge-

nommen werden. Zuvor wurde der Fortschritt der Energiewende anhand von sieben 

Leitindikatoren und diversen ergänzenden Indikatoren gemessen. Für diesen Bericht wurden 

sechs Dimensionen der Energiewende identifiziert, die jeweils in zwei Unterdimensionen unter-

teilt sind. Die Dimensionen umfassen unterschiedliche Themenfelder, von der Energieversorgung 

und Wirtschaftlichkeit über die Energie- und Versorgungssicherheit bis hin zu Auswirkungen auf 

die Umwelt und Gesellschaft, und bieten daher ein Gerüst, um die Energiewende entlang aller 

relevanten Achsen zu evaluieren. Abbildung 1-1 zeigt die Struktur der Dimensionen und Unterdi-

mensionen. 
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Abbildung 1-1:  Die Dimensionen der Energiewende 

 

Quelle: Eigene Darstellung der Dimensionen der Energiewende. 

11. Mit der gewählten Darstellung nimmt die Expertenkommission Bezug auf ihre zweite Stel-

lungnahme, die die Dimensionen Energieversorgung, Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit 

und Gesellschaft sowie die beiden Oberziele Treibhausgasemissionen und Ausstieg aus der Kern-

energie identifiziert hat. Die ersten vier Dimensionen finden sich auch in der diesjährigen 

Darstellung in ähnlicher Form wieder und werden von der Expertenkommission weiterhin als es-

senziell bei der Umsetzung der Energiewende betrachtet. Das erste Oberziel der 

Treibhausgasemissionen wird ebenfalls weiterhin aufgeführt und bildet nun zusammen mit den 

Umweltauswirkungen die Dimension der Umweltverträglichkeit, während die Betrachtung des 

Atomausstiegs aufgrund dessen Abgeschlossenheit entfällt. 
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12. Die bisherigen Dimensionen werden im Rahmen dieser Stellungnahme um eine sechste Di-

mension erweitert, nämlich die der Energiesicherheit. Dieses Thema hat insbesondere mit Blick 

auf den russischen Angriffskrieg auf die Ukraine stark an Relevanz gewonnen und sollte bei der 

Umsetzung der Energiewende berücksichtigt werden. Die Expertenkommission legt daher in ihrer 

diesjährigen Stellungnahme einen Fokus auf die Betrachtung der Resilienz des deutschen Energie-

systems und auf etwaige Abhängigkeiten von Importen. Hierbei werden sowohl die Lieferketten 

ŘŜǊ ƪƭŀǎǎƛǎŎƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊ όYƻƘƭŜΣ DŀǎΣ Χύ ŀƭǎ ŀǳŎƘ ŘƛŜ !ōƘŅƴƎƛƎƪŜƛǘ Ǿƻƴ LƳǇƻǊǘŜƴ ƪǊƛǘƛǎŎƘŜǊ 

wƻƘǎǘƻŦŦŜ ό[ƛǘƘƛǳƳΣ LǊƛŘƛǳƳΣ ΧύΣ ŘƛŜ ŦǸǊ ŘƛŜ ¢ǊŀƴǎŦƻǊƳŀǘƛƻƴ ŘŜǎ ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜǎȅǎǘŜƳǎ Ƙƛƴ Ȋǳ 

erneuerbaren Technologien essenziell sind, betrachtet. 

Energieversorgung 

13. Die Dimension Energieversorgung umfasst in der Energiewende-Ampel neben der allgemei-

ƴŜƴ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎ ǸōŜǊ ŀƭƭŜ {ŜƪǘƻǊŜƴ ƘƛƴǿŜƎ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά{ǘǊƻƳέ 

ǳƴŘ άǎǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά{ǘǊƻƳέ ǳƳŦŀǎǎǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜn des Brut-

tostromverbrauchs sowie der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien. άStoffliche 

9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέ ōŜǎŎƘǊŜƛōǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ōŜƛ ŘŜǊ bǳǘȊǳƴƎ Ǿƻƴ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ǳƴŘ .ƛƻƳŀǎǎŜ ȊǳǊ 9ƴŜǊπ

giebereitstellung sowie bei der Nutzung synthetischer Brennstoffe in der Industrie, der Wärme 

und im Verkehrssektor. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel auf 

Gelb. 

14. Der Ausbau der erneuerbaren Energien ist eine der Kernzielsetzungen der Energiewende, 

da nur so langfristig ein klimaneutrales Energiesystem erreicht werden kann. Dieser wurde in den 

letzten Jahren bereits massiv gefördert und durch aktualisierte Ziele vorangetrieben, doch auch in 

Zukunft muss das Tempo hierbei hochgehalten werden, da die Zielerreichung kein Selbstläufer ist. 

Im Jahr 2023 betrug die Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Energien 272 TWh und hat da-

mit das Ziel von 287 TWh knapp verfehlt, während der Anteil erneuerbarer Energien am 

Bruttostromverbrauch mit 52 % auf dem Zielpfad liegt. Der Ausbau der Erzeugungskapazitäten 

erneuerbarer Energie befindet sich ebenfalls auf dem Zielpfad, auch wenn beim Ausbau von Wind 

noch Handlungsbedarf besteht. Insgesamt sieht die Expertenkommission die Stromerzeugung aus 

erneuerōŀǊŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜƴ ŀǳŦ ŜƛƴŜƳ ƎǳǘŜƴ ²ŜƎΣ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘǊƻƳά ǿƛǊŘ ŘŀƘŜǊ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊπ

giewende-Ampel (siehe Tabelle 1-1 und Tabelle 1-2) mit Grün bewertet. 

15. Neben den fluktuierenden erneuerbaren Energien, die aus Sonnen- bzw. Windenenergie ge-

wonnen werden, wird auch klimafreundlicher Wasserstoff eine wichtige Rolle im Energiesystem 

der Zukunft spielen. Insbesondere der Einsatz von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten in der 

Industrie sowie der Betrieb von Gaskraftwerken mit grünem Wasserstoff können wichtige Bei-

träge zur Erreichung der Klimaneutralität leisten. Der Markthochlauf der Wasserstoffwirtschaft ist 

jedoch noch im Aufbau und mit vielen Unsicherheiten bezüglich Produktionstechnologien, inter-

nationalen Kooperationen und Verfügbarkeiten behaftet.  

16. Die Erreichung des Ziels von 10 GW heimischer Elektrolysekapazität im Jahr 2030 hängt von 

der Umsetzung bisher geplanter Projekte ab (12,4 GW geplante Projekte bis 2030), weshalb die 
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Energiewende-!ƳǇŜƭ ŦǸǊ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊά ŀǳŦ Gelb steht. Die Exper-

tenkommission empfiehlt daher, bereits in dieser frühen Phase die notwendigen Entscheidungen 

zu treffen, um Deutschland langfristig einen guten Stand im Wasserstoffmarkt zu sichern. Hierzu 

zählen die Schaffung einer belastbaren Nachfrage, der Ausbau von Infrastrukturen, die Schaffung 

eines geeigneten regulatorischen Rahmens und internationale Kooperationen mit Erzeugungslän-

dern sowie die Förderung der heimischen Produktion.  

Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit 

17. Die Dimension Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit umfasst in der Energiewende-Ampel die 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ǳƴŘ ά9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέΦ ²ŅƘǊŜƴŘ ǳƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ ά9ƴŜǊƎƛŜπ

ŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ŘƛŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǇǊƻŘǳƪǘƛǾƛǘŅǘ ǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊienz im 

DŜōŅǳŘŜǎŜƪǘƻǊ ǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘ ǿŜǊŘŜƴΣ ǳƳŦŀǎǎǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέ ±ŜǊŅƴŘŜǊǳƴƎŜƴ 

bei den Strom- und Energiepreisen für Haushalte und Industrie sowie die Entwicklung der Letzt-

verbraucherausgaben für den Endenergieverbrauch nach Anwendungssektoren. Die Dimension 

αtǊŜƛǎǿǸǊŘƛƎƪŜƛǘκ ²ƛǊǘǎŎƘŀŦǘƭƛŎƘƪŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel auf Gelb. 

18. Die Expertenkommission hat bereits in vorherigen Stellungnahmen darauf hingewiesen, 

dass neben den erneuerbaren Energien die Energieeffizienz zu den strategischen Elementen zur 

Erreichung der Klimaschutzziele gehört. In der Industrie sowie in Haushalten kann eine steigende 

Energieeffizienz dazu beitragen, trotz steigender Energiepreise die gesamten Energiekosten kon-

stant zu halten, und sichert so die Bezahlbarkeit von Energie. Insbesondere die Steigerung der 

Energieeffizienz im Gebäudesektor, mit dem langfristigen Ziel eines klimaneutralen Gebäudebe-

standes bis zum Jahr 2050, ist ein essenzieller Baustein der Energiewende. Die geschätzte 

Sanierungsrate der letzten Jahre reicht für diese Zielerreichung nicht aus, der Rückgang des End-

energieverbrauchs des Wärmesektors von 2011 bis 2022 ist marginal. Obwohl die 

Endenergieproduktivität als Indikator der Energieeffizienz der Industrie auf dem Zielpfad liegt, 

steht die Energiewende-!ƳǇŜƭ ŦǸǊ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊά ŘŀƘŜǊ ŀǳŦ Rot. Die Ex-

pertenkommission sieht dringenden Handlungsbedarf für eine Beschleunigung der Wärmewende. 

19. Bezahlbare Energie spielt eine entscheidende Rolle für deutsche Haushalte und Unterneh-

men, da sie direkten Einfluss auf die Lebensqualität und die Wettbewerbsfähigkeit hat. Trotz der 

Energiewende ist daher die Preiswürdigkeit der deutschen Energieversorgung zu sichern, um der 

potentiellen Abwanderung von Industriezweigen zuvorzukommen und die Akzeptanz der Energie-

wende auf Haushaltsseitezu erhalten. Um die deutschen Energiekosten zu beurteilen, greift die 

Expertenkommission auf das Konzept der energiewirtschaftlichen Gesamtrechnung zurück. Dieses 

umfasst zur Beurteilung der Energiekosten die sektoralen, aggregierten Letztverbraucherausga-

ben für Elektrizität. Diese betragen im Jahr 2022 etwa 92,5 Milliarden Euro. Dies entspricht 2,4 % 

des Bruttoinlandprodukts und kommt einem Anstieg von 0,2 Prozentpunkten gegenüber dem Vor-

jahr gleich. Für das deutsche Verarbeitende Gewerbe werden die Energiestückkosten betrachtet. 

Aufgrund mangelnder Daten können diese für die Jahre 2021 und 2022 allerdings noch nicht be-

rechnet werden. Die Expertenkommission erwartet jedoch auch hier einen Anstieg bedingt durch 
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die gestiegenen Energiepreise. Da die Bundesregierung eine Vielzahl an Maßnahmen zur Entlas-

tung von Haushalten und Industrie beschlossen hat (z. B. Umfinanzierung der EEG-Umlage, Strom- 

und Gaspreisbremse, Senkung der Stromsteuer für das verarbeitende Gewerbe), sind die beo-

bachteten Preis- und Kostenanstiege moderat ausgefallen. Zu Beginn des Jahres 2024 liegen die 

Preise für Neuverträge zur Stromlieferung bereits wieder auf einem ähnlichen Niveau wie vor der 

Energiekrise 2022. Die Expertenkommission bewertŜǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴά ŘŀƘŜǊ 

mit der Farbe Gelb.   

Versorgungssicherheit 

20. Die Dimension Versorgungssicherheit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimen-

ǎƛƻƴŜƴ άbŜǘȊŜέ ǳƴŘ άsteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέΦ ¦ƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ άbŜǘȊŜέ ǿŜǊŘŜƴ ŘŜǊ !ǳǎōŀǳ ǳƴŘ 

der Betrieb der deutschen Netzinfrastruktur analysiert. Dazu gehört auch der Umfang der notwen-

ŘƛƎŜƴ 9ƴƎǇŀǎǎƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘƳŀǖƴŀƘƳŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ άsteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέ ƎŜƘǘ ŀǳŦ 

die Entwicklung der Leistung steuerbarer Kraftwerke in Deutschland ein und beschreibt die aktuell 

diskutierten Instrumente und Maßnahmen zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit in 

Deutschland. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel auf Gelb. 

21. Die Energiewende erfordert einen ambitionierten Ausbau der Übertragungs- und Vertei-

lungsnetze, um zu gewährleisten, dass die zusätzliche Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien 

zu den Endkunden gelangt und die zunehmende Elektrifizierung der Industrie erfolgreich fort-

schreiten kann. Insbesondere der Ausbau der Übertragungsnetze von Nord- nach Süddeutschland 

muss zeitnah vorangetrieben werden, um Abregelungen zu reduzieren. Hier sieht die Experten-

kommission dringenden Handlungsbedarf, da bis zum Jahr 2022 lediglich 1.281 der ursprünglich 

im EnLAG und BBPlG für dieses Jahr zur Fertigstellung geplanten 4.005 Kilometer in Betrieb ge-

nommen wurden. Dies kann zu weiteren Erhöhungen der Häufigkeit von Netzengpässen führen 

und die Sicherstellung der Versorgungssicherheit regional erschweren. Die Energiewende-Ampel 

ǎǘŜƘǘ ŦǸǊ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ αbŜǘȊŜά ŘŀƘŜǊ ŀǳŦ Rot. Hier sind stärkere lokale Preissignale und eine 

systemdienliche Verortung von Verbrauchern und Erzeugern sowie die weitere Flexibilisierung des 

Energiesystems unerlässlich. Gleichwohl ist die Qualität der Stromversorgung in Deutschland wei-

terhin sehr hoch. 

22. Neben der Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien werden auch langfristig noch 

steuerbare Kraftwerke benötigt, um auch in Zeiten mit wenig Wind und Sonne eine stabile Strom-

versorgung zu sichern. Durch den Ausstieg aus der Kernenergie und den Kohleausstieg geht die 

steuerbare Kraftwerkskapazität jedoch zurück. Der über das KWKG geförderte Kraftwerksneubau 

gleicht den Rückbau nur teilweise aus. Die Expertenkommission sieht in der Stärkung des Energy-

only-Marktes sowie der Systemdienstleistungsmärkte eine wesentliche Voraussetzung für die Si-

cherung eines robusten Rahmens für die in großem Umfang notwendigen Investitionen in 

steuerbare Kraftwerke und Flexibilitätsoptionen. Darüber hinaus kann die Kraftwerkstrategie der 

Bundesregierung ein Element für den Übergang zu einem langfristig tragfähigen Marktdesign sein. 

Aufgrund der noch ausstehenden praktischen Umsetzung der Kraftwerkstrategie und des noch 
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nicht vorliegenden Konzepts für die längerfristige Gestaltung des Marktdesigns steht die Energie-

wende-!ƳǇŜƭ ŦǸǊ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ αsteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜά ŀǳŦ DŜƭōΦ 

Energiesicherheit 

23. Die Dimension Energiesicherheit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimensio-

nen ά5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴέ ǳƴŘ ά½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴέΦ 5ƛŜǎŜ ōŜƘŀƴŘŜƭƴ ŘƛŜ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǘƛƻƴ ŀǳŦ 

dem Markt der klassischen Energieträger (v.a. Gas, Rohöl- und Mineralölprodukte) sowie auf dem 

Markt der strategischen Rohstoffe der Energiewende (Lithium, Iridium, Kobalt, Nickel, Graphit, 

Mangan, Seltene Erden). Es wird analysiert, wie resilient das deutsche Energiesystem entlang sei-

ner Lieferketten ist und wo potentielle Risiken in Form von Abhängigkeiten von einzelnen Ländern 

vorliegen. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel auf Rot. 

24. Durch den russischen Angriffskrieg auf die Ukraine wurde die starke Abhängigkeit der deut-

schen Versorgung mit Energieträgern deutlich und die Energiesicherheit, insbesondere im Winter, 

wurde das erste Mal seit Jahren ernsthaft in Frage gestellt. Die Expertenkommission erweitert 

daher die Energiewende-Ampel um die Dimension der Energiesicherheit. Vor Beginn des Krieges 

lag der Importanteil Russlands bei deutlich über 50 % und trotz des Rückgangs dieser Importe ist 

die Importkonzentration der Erdgaslieferungen nach Deutschland weiterhin sehr hoch. Die Unter-

ŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴά ǿƛǊŘ ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ wƻǘ ōŜǿŜǊǘŜǘΦ 5ƛŜ 9ȄǇŜǊǘŜƴƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ 

empfiehlt, die Zahl der Lieferländer und Regionen zu erhöhen sowie eine Importstruktur mit aus-

gewogenen Lieferanteilen zu verfolgen. Hierbei spielen die im Aufbau befindlichen LNG-

Importkapazitäten eine wichtige Rolle. Die Expertenkommission empfiehlt außerdem, bei dem 

Aufbau internationaler Wasserstoffkooperationen Fragestellungen der Energiesicherheit und Ab-

hängigkeit direkt mitzudenken.  

25. Neben Energieträgern sind insbesondere strategische Rohstoffe wie zum Beispiel Lithium, 

Nickel oder Kobalt für die Energiewende von zentraler Bedeutung, da Technologien wie zum Bei-

spiel Photovoltaik oder Elektrolyse davon abhängen. Die internationalen Märkte für strategische 

Rohstoffe weisen bereits heute eine starke Marktkonzentration auf. So liegt der Anteil der größten 

drei Förderländer von Graphit, Kobalt, Lithium, Seltenen Erden und Silizium bei oder über 75 % 

und auch gemessen am Herfindahl-Hirshmann-Index (HHI) mussdie aktuelle Marktkonzentration 

als sehr hoch bezeichnet werden. Dies gibt den Förderländern die Möglichkeit, ihre Marktmacht 

zu politischen Zwecken auszunutzen. Aufgrund von geologischen Gegebenheiten kann die Förde-

rung dieser Rohstoffe nur bedingt ausgeweitet werden, was einen Rückgang der 

Marktkonzentration unwahrscheinlich macht. Die Expertenkommission bewertet die Unterdimen-

ǎƛƻƴ α½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴά ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ wƻǘ ǳƴŘ ŜƳǇŦƛŜƘƭǘ ŜƛƴŜ ƳŀǖǾƻƭƭŜ !ǳǎǿŜƛǘǳƴƎ 

der europäischen Produktion und die Diversifizierung von Bezugsländern. Zudem sollte beachtet 

werden, dass auch bei der Rohstoffaufarbeitung und der Fertigung von (Teil-)Komponenten er-

hebliche Marktkonzentration zu beobachten ist. 
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Umweltverträglichkeit 

26. Die Dimension Umweltverträglichkeit umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimen-

ǎƛƻƴŜƴ ά¢reibhausgas-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴέ ǳƴŘ ά¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ [ŜǘȊǘŜǊŜ ōŜŦŀǎǎǘ ǎƛŎƘ Ƴƛǘ 

Anstrengungen, die zur Reduktion der Treibhausgasemissionen in den einzelnen Sektoren beitra-

ƎŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ ά¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ƘƛƴƎŜƎŜƴ ōŜŦŀǎǎǘ ǎƛŎƘ Ƴƛǘ ¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ 

der Nutzung von Energie, die nicht direkt mit Treibhausgasen zusammenhängen. Dies beinhaltet 

die Schadstoffbelastung, Landnutzung und Rohstoffentnahme sowie die Auswirkungen auf die 

Umwelt entlang der gesamten Wertschöpfungskette. Außerdem wird der Status Quo der deut-

schen Abfallwirtschaft untersucht. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α¦ƳǿŜƭǘǾŜǊǘǊŅƎƭƛŎƘƪŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 

Energiewende-Ampel auf Gelb. 

27. Die Reduktion der Verbrennung von fossilen Energieträgern ist von entscheidender Bedeu-

tung, um die deutschen Klimaziele zu erreichen. Die gesamten ausgestoßenen 

Treibhausgasemissionen (ohne LULUCF) im Jahr 2023 wurden gegenüber 1990 um 46 % verringert; 

die sektorübergreifenden Ziele wurden damit erreicht. Die einzelnen Sektoren Verkehr und Ge-

bäude konnten ihre sektorspezifischen Ziele jedoch nicht erreichen. Die Emissionsminderung des 

Energiesektors wird unter anderem durch den Kohleausstieg vorangetrieben, welcher mit Auslau-

fen der Krisenmaßnahmen im Jahr 2024 wieder auf dem ½ƛŜƭǇŦŀŘ ƭƛŜƎǘΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α¢IG-

9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴά ǿƛǊŘ ƛƴǎƎŜǎŀƳǘ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ DŜƭō ōŜǿŜǊǘŜǘΦ  

28. Die Umweltverträglichkeit der Energieversorgung ist eine der Grundvoraussetzungen für 

eine nachhaltige Entwicklung in Deutschland und spielt eine wesentliche Rolle hinsichtlich der Ak-

zeptanz der Energiewende. Die Expertenkommission hat bereits in vergangenen Stellungnahmen 

ein umfassenderes Ziel- und Monitoringsystem der Umweltverträglichkeit des Energiesystems dis-

kutiert. Im Rahmen des vorliegenden Berichts ist jedoch kein umfassendes Monitoring der 

gesamten Umweltwirkungen möglich, weshalb nur die für das Energiesystem besonders relevan-

ten Umweltdimensionen Luftschadstoffe, Rohstoffentnahmen, Flächeninanspruchnahme und 

Recycling betrachtet werden. Während die Emissionsreduktionsziele unterschiedlicher Luftschad-

stoffe im Jahr 2021 erreicht wurden, wurde das Ziel für die Gesamtrohstoffproduktivität im Jahr 

2021 verfehlt. Im Bezug auf die energetische Nutzung von Biomasse ist die Einbindung in eine 

ganzheitliche Biomassestrategie wichtig, auch aufgrund der damit einhergehenden Flächeninan-

spruchnahme. Auch beim Recycling sieht die Expertenkommission noch deutlichen 

Handlungsbedarf, um aktuelle Fehlanreize zu korrigieren und die Abfallwirtschaft auf den Pfad der 

YƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘ Ȋǳ ŦǸƘǊŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α¦ƳǿŜƭǘǾŜǊǘǊŅƎƭƛŎƘƪŜƛǘά ǿƛǊŘ ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ 

Gelb bewertet.  
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Gesellschaft 

29. Die Dimension Gesellschaft umfasst in der Energiewende-!ƳǇŜƭ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ά!ƪπ

ȊŜǇǘŀƴȊέ ǳƴŘ ά±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ ¦ƴǘŜǊ ŘŜƳ tǳƴƪǘ ά!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ ǿƛǊŘ ōŀǎƛŜǊŜƴŘ ŀǳŦ 

repräsentativen Umfragen die Zustimmung der Bevölkerung zu den Zielen der Energiewende aus-

gewertet. Hierbei wird sowohl die generelle Zustimmung als auch die Zustimmung im Hinblick auf 

die konkrete Umsetzung oder die persönliche Betroffenheit berücksichtigt. Ergänzend dazu wer-

ŘŜƴ ŘƛŜ ά±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀƴƘŀƴŘ Ǿƻƴ ŜƳǇƛǊƛǎŎƘŜƴ !ƴŀƭȅǎŜƴ zur 

Betroffenheit einzelner Gruppen durch Energiearmut beurteilt. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αDŜǎŜƭƭǎŎƘŀŦǘά 

steht in der Energiewende-Ampel auf Gelb. 

30. Die Akzeptanz der Bevölkerung spielt eine zentrale Rolle für den Erfolg der deutschen Ener-

giewende. Die Bevölkerung stimmt der Energiewende im Allgemeinen zu. So finden 90 % der 

Befragten die Energiewende wichtig oder sehr wichtig. Die bisherige Umsetzung der Energie-

wende von Seiten der Bundesregierung wird jedoch zunehmend als schlecht bewertet. Der Anteil 

der Befragten, die der Bundesregierung eine gute Umsetzung attestieren, ist im Jahr 2022 um 

22 Prozentpunkte geringer als 2017 und beträgt nur noch ca. 20 %. Auch sind die Befragten ge-

genüber Maßnahmen und Projekten in ihrer direkten Umgebung weniger positiv eingestellt. 

Weniger als 10 % von ihnen erwarten, dass die Energiewende in den nächsten zehn Jahren positive 

Auswirkungen auf ihre Finanzen oder ihren Beruf haben wird. Die Energiewende-Ampel steht für 

ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α!ƪȊŜǇǘŀƴȊά ŘŀƘŜǊ ŀǳŦ DŜƭōΦ 9ƛƴŜ ǘǊŀƴǎǇŀǊŜƴǘŜ YƻƳƳǳƴƛƪŀǘƛƻƴ ǸōŜǊ ŘƛŜ ±ƻǊπ

teile und Herausforderungen der Energiewende und die langfristigen Auswirkungen auf Umwelt 

und Wirtschaft, sowohl global als auch insbesondere lokal, ist daher entscheidend, um das Ver-

ständnis und die Zustimmung in der Bevölkerung zu fördern.  

31. Die Berücksichtigung der aus der Energiewende resultierenden Verteilungswirkungen ist ein 

zentraler Punkt, um die Akzeptanz in der Bevölkerung zu sichern, soziale Ausgewogenheit zu schaf-

fen, unbillige soziale Härten zu vermeiden, eine breite Teilhabe zu ermöglichen und die Resilienz 

gegenüber Kostensteigerungen zu stärken. In Folge der Energiekrise hat sich die Energiekostenbe-

lastung deutscher Haushalte erhöht, wobei die Belastung relativ zum Haushaltseinkommen bei 

Haushalten mit niedrigem Einkommen deutlich stärker angestiegen ist und sich grundsätzlich auf 

einem höheren Niveau befindet. Der Anteil der Haushalte, die von hohen Energiekosten betroffen 

sind und über weniger als 80 % des Medianeinkommens verfügen, ist zudem von 16 % im Jahr 

2022 auf 25 % im Jahr 2023 angestiegen. Die Expertenkommission bewertet die Unterdimension 

α±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴά ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ DŜƭōΦ ¦Ƴ ŘƛŜǎŜǊ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŜƴǘƎŜƎŜƴȊǳǿƛǊƪŜƴΣ ƛǎǘ 

eine effiziente Umsetzung der Energiewende von großer Bedeutung. Darüber hinaus wird eine 

zielgenaue Unterstützung besonders betroffener Gruppen beim Umstieg auf fossilfreie Technolo-

gien oder Verhaltensweisen wichtig. Instrumente wie das Klimageld können darüber hinaus 

helfen, negative Verteilungswirkungen auszugleichen.  
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1.3 Die Energiewende-Ampel 

Beschreibung des Ampelsystems 

32. Die Bewertung des Fortschritts der Energiewende stellt die Expertenkommission anhand ei-

ner Energiewende-Ampel dar. Diese fußt auf der empirischen Analyse einer Vielzahl von 

Indikatoren, die in ihrer Gesamtheit in Tabelle 1-2 dargestellt sind. Jeder Indikator wird hierbei 

klar einer Dimension zugeordnet und mit der zeitlichen Entwicklung seiner Zielgröße angegeben. 

Sofern offizielle Ziele vorliegen, wird evaluiert, ob diese erreicht wurden, beziehungsweise wie 

wahrscheinlich die Erreichung zukünftiger Ziele ist. Indikatoren, für die Ziele erreicht oder sehr 

wahrscheinlich erreicht werden, erhalten die Ampelfarbe Grün, während Indikatoren, für die das 

Gegenteil der Fall ist, mit Rot bewertet werden. In gelber Farbe werden Indikatoren für Ziele ge-

kennzeichnet, deren Erreichbarkeit aus heutiger Sicht nicht sichergestellt ist. Die Bewertung 

anhand der Ampelfarben kombiniert eine statistisch-faktenbasierte Methode mit der Expertise 

der Expertenkommission. Um einen kompakten Überblick über den Fortschritt der Energiewende 

zu geben, vergibt die Expertenkommission nicht nur Ampelfarben für die einzelnen Indikatoren, 

sondern auch für die identifizierten Dimensionen und Unterdimensionen. Die Ampelfarbe einer 

Dimension basiert auf den Ampelfarben der ihr zugeordneten Unterdimensionen und Indikatoren. 

33. Tabelle 1-1 zeigt die zusammenfassende Einschätzung der Expertenkommission zum Stand 

der Energiewende, dargestellt durch die entsprechende Einfärbung der Indikatoren, Unterdimen-

sionen und Dimensionen. Hierbei zeigt sich, dass die Energiewende-Ampel überwiegend auf Gelb 

steht und in allen Bereichen der Energiewende weiterhin Handlungsbedarf besteht, da die Zieler-

reichung kein Selbstläufer ist. In Tabelle 1-2 findet sich die detaillierte Betrachtung der einzelnen 

Indikatoren sowie deren Beurteilung mit Blick auf den Status Quo und die Zielerreichung. Zudem 

wird jeder Indikator im Bericht ausführlich betrachtet und beschrieben, die entsprechende Kapi-

telverortung ist Tabelle 1-1 zu entnehmen. 
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Tabelle 1-1:  Zusammenfassende Gesamteinschätzung der Expertenkommission zum 

Stand der Energiewende zur Zielerreichung 2022/2023 

Dimension  Unterdimension  Indikator   

Energieversorgung   Strom    Entwicklung der absoluten Stromerzeugung aus erneuer-

baren Energien (Kapitel 3.2.1) 
n 

    Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeugungs- 

kapazitäten (Kapitel 3.2) 

n 

    Entwicklung des Anteils erneuerbarer Energien am  

Bruttostromverbrauch (Kapitel 3.2.1) 

n 

  Stoffliche Energieträger  Grüner Wasserstoff (Kapitel 4.4) n 

  Energiesektor im Über-

blick* 

 Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoendenergie-

verbrauch (Kapitel 2.1) 

n 

  Entwicklung des Endenergieverbrauchs (Kapitel 2.1) n 

Versorgungs- 

sicherheit  
 Netze    Ausbau der Übertragungsnetze (Kapitel 3.4.2) n 

   Digitalisierung (Kapitel 3.5.3) n 

    Umfang der erforderlichen Engpassmanagementmaß-

nahmen (Kapitel 3.4.1) 

n 

    SAIDI Strom und SAIDI Gas (Kapitel 6.1.4 und 6.2) n 

  Steuerbare Kraftwerke    Steuerbare Kraftwerke (Kapitel 6.1) n 

    Batteriespeicher (Kapitel 3.5.1) n 

Energiesicherheit   Diversifikation    Herfindahl Index für Erdgas (Kapitel 6.2) n 

  Zugang zu Rohstoffen    Nicht-energetische Ressourcen mit Relevanz für die  

Versorgung (Kapitel 6.3) 

n 

Preiswürdigkeit/ 

Wirtschaftlichkeit  
 Energieeffizienz   Endenergieproduktivität (Kapitel 2.1) n 

   Wärmebedarf (Kapitel 5.1) n 

    Endenergieeffizienz im privaten Gebäudebereich (Kapi-

tel 5.1) 

n 

  Energiekosten    Anteil der Letztverbraucherausgaben für Elektrizität am 

Bruttoinlandsprodukt (Kapitel 7.1) 

n 

    Energiestückkosten der Industrie in Deutschland (Kapitel 

7.1) 

n 

    Durchschnittliche jährliche Energieausgaben privater 

Haushalte (Kapitel 7.1) 

n 

    Durchschnittlicher Strompreis privater Haushalte (Kapi-

tel 7.1) 

n 

Umwelt- 

verträglichkeit  
 Treibhausgasemissionen  Reduktion der Treibhausgasemissionen (Kapitel 9.1) n 

   Kohleausstieg (Kapitel 3.3) n 

    Ausbau von Wärmepumpen (Kapitel 5.3) n 

    Elektromobilität (Kapitel 3.1.1) n 

  Umweltauswirkungen    Schadstoffemissionen (Kapitel 9.2) n 
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Gesellschaftliche 

Aspekte   
 Akzeptanz    Generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende 

(Kapitel 8.2) 
n 

    Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der Energie-

wende (Kapitel 8.2) 

n 

    Erwartete persönliche Betroffenheit durch die Energie-

wende (Kapitel 8.2) 

n 

  Verteilungswirkung    Energiearmut (Kapitel 8.1) n 

    Energiekostenbelastung bezogen auf das Haushaltsein-

kommen (Kapitel 8.1) 

n 

    Energiekostenbelastung bezogen auf die gesamten Kon-

sumausgaben (Kapitel 8.1) 

n 

Anmerkungen: *Die UnterdƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪά ŜǊŦŀǎǎǘ ǊŜƭŜǾŀƴǘŜ LƴŘƛƪŀǘƻǊŜƴΣ ŘƛŜ ǎƛŎƘ ǿŜŘŜǊ ŘŜǊ Unterdi-
mension αStromά ƴƻŎƘ αǎǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊά ȊǳƻǊŘƴŜƴ ƭŀǎǎŜƴΦ 5ŀƘŜǊ Ƙŀǘ ŘƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎά ŀƭǎ ŜƛƴȊƛƎŜ 
Ausnahme drei Unterdimensionen. 
Quelle: Eigene Darstellung. 

 

Tabelle 1-2:  Detaillierte Betrachtung der einzelnen Indikatoren zum Stand der Energie-

wende 

Dimension 

 

Indikator 
  

Energieversorgung 

Strom 

 

Entwicklung der absoluten Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien n 

  
aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ .ǊǳǧƻǎǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ ŀǳǎ  
ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜƴ  
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ нут ¢²Ƙ ƛƴ нлноΣ слл ¢²Ƙ ƛƴ 
нлол ό99D нлноΤ ½ǿƛǎŎƘŜƴȊƛŜƭŜ ƛƴ ŘŜǊ DǊŀŬƪ 
ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ нтнΣо ¢²Ƙ όнлноύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ ½ƛŜƭ ŘŜǎ 99D нлно ŜƛƴŜǊ 
.ǊǳǧƻǎǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ Ǿƻƴ нут ¢²Ƙ ǿǳǊŘŜ 
ǘǊƻǘȊ ŜƛƴŜǎ ǿƛƴŘǎǘŀǊƪŜƴ WŀƘǊŜǎ нлно  
όҌ мо ¢²Ƙύ ƴƛŎƘǘ ŜǊǊŜƛŎƘǘΦ 5ƛŜ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎ ƭŀƎ 
ǳƳ р ҈ ǳƴǘŜǊ ŘŜƳ ½ƛŜƭǇŦŀŘΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ƛǎǘ 
ŜƛƴŜ ŘŜǳǘƭƛŎƘŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ ŘŜǊ 99π9ǊȊŜǳƎǳƴƎ 
Ȋǳ ŜǊƪŜƴƴŜƴ ǳƴŘ ŜƛƴŜ ǿŜƛǘŜǊŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ ŦǸǊ 
ŘƛŜ ƪƻƳƳŜƴŘŜƴ WŀƘǊŜ ŜǊǿŀǊǘōŀǊΦ 
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Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeugungskapazitäten n 

  
Messgröße: Installierte Leistungen Wind-
energie an Land und auf See sowie 
Photovoltaik in GW 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ YŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ŦǸǊ нлнн ƎŜƳŅǖ 

99D ƛƴ ŘŜǊ CŀǎǎǳƴƎ Ǿƻƴ нлнм ǳƴŘ ŦǸǊ нлол ƛƴ 

ŘŜǊ CŀǎǎǳƴƎ Ǿƻƴ нлноΥ 

tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪΥ со D² όнлннύΣ нмр D² όнлолύ 

²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀƴ [ŀƴŘΥ рт D² όнлннύΣ 

ммр D² όнлолύ  

²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀǳŦ {ŜŜΥ aƛƴŘŜǎǘŜƴǎ ол D² ōƛǎ 
нлол ό²ƛƴŘ{ŜŜDΤ ½ǿƛǎŎƘŜƴȊƛŜƭŜ ƛƴ DǊŀŬƪ 
ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ YŀǇŀȊƛǘŅǘ нлно όǾƻǊƭŅǳŬƎύΥ 
tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪΥ ун D² 
²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀƴ [ŀƴŘΥ см D² 
²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀǳŦ {ŜŜΥ уΣп D² 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ {ƻǿƻƘƭ ŘƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ 
ŘŜǊ tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪ ŀƭǎ ŀǳŎƘ ŘŜǊ ²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ 
ŀƴ [ŀƴŘ ƭŀƎ 9ƴŘŜ нлнн ǸōŜǊ ŘŜƳ ½ƛŜƭ ŘŜǎ 
99D нлнмΦ 5ƛŜ tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪ ǿǳǊŘŜ нлно ǳƳ 
мпΣс D² ŀǳǎƎŜōŀǳǘ ǳƴŘ ƭƛŜƎǘ ǎƻƳƛǘ ŀǳŦ ŘŜƳ 
tŦŀŘ ŘŜǊ ½ƛŜƭŜǊǊŜƛŎƘǳƴƎΦ 5ƛŜ ²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀƴ 
[ŀƴŘ ŜǊŦǳƘǊ ƛƴ нлно ŜƛƴŜƴ ½ǳǿŀŎƘǎ Ǿƻƴ ƴǳǊ 
оΣл D²Φ !ǳŎƘ ŘƛŜ ²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀǳŦ {ŜŜ 
ǿǳŎƘǎ ƴǳǊ ǳƳ лΣн D²Φ нлно ŜǊƎƛƴƎŜƴ Ҕтл ҈ 
ƳŜƘǊ DŜƴŜƘƳƛƎǳƴƎŜƴ ŦǸǊ ²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜŀƴƭŀπ
ƎŜƴ ŀƴ [ŀƴŘ ŀƭǎ ƛƳ WŀƘǊ ŘŀǾƻǊΦ 5ƛŜǎŜ ǿǳǊŘŜƴ 
ŦǸǊ ǊǳƴŘ у D² ŀǳǎƎŜǎǇǊƻŎƘŜƴ ǳƴŘ ǿŜǊŘŜƴ 
ǾƻǊŀǳǎǎƛŎƘǘƭƛŎƘ ƛƴ ŘŜƴ ƪƻƳƳŜƴŘŜƴ WŀƘǊŜƴ 
ǊŜŀƭƛǎƛŜǊǘΣ ǎƻŘŀǎǎ Ŝƛƴ !ƴǎǝŜƎ ŘŜǎ !ǳǎōŀǳǎ ŜǊπ
ǿŀǊǘŜǘ ǿŜǊŘŜƴ ƪŀƴƴΦ 
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Entwicklung des Anteils erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch n 

 
Messgröße: Anteil erneuerbarer Energien 
am Bruttostromverbrauch in % 
Zielsetzung: mind. 80 % in 2030 (EEG 2023) 
Status quo: 52 % (2023) 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ LƳ 99D нлно ƛǎǘ Řŀǎ ½ƛŜƭ ŦǸǊ ŘŜƴ 
!ƴǘŜƛƭ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƴ ŀƳ .Ǌǳǘπ
ǘƻǎǘǊƻƳǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƴ нлол ƎŜƎŜƴǸōŜǊ ŘŜǊ 
CŀǎǎǳƴƎ Ǿƻƴ нлнм ŘŜǳǘƭƛŎƘ ŀƴƎŜƘƻōŜƴ ǿƻǊπ
ŘŜƴ όǾƻǊƘŜǊ ср ҈ύΦ ¦Ƴ ŘƛŜǎŜǎ ½ƛŜƭ Ȋǳ 
ŜǊǊŜƛŎƘŜƴ ƛǎǘ ŜƛƴŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ ŘƛŜǎŜǎ !ƴǘŜƛƭǎ 
ǳƳ ǊǳƴŘ п tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƧŅƘǊƭƛŎƘ ƴǀǝƎΦ LƳ 
ǾŜǊƎŀƴƎŜƴŜƴ WŀƘǊ ƪƻƴƴǘŜ ŜƛƴŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ 
Ǿƻƴ рΣс tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ŜǊȊƛŜƭǘ ǿŜǊŘŜƴΦ 

 

Stoffliche 
Energieträ-
ger 

 

(Grüner) H2 n 

Messgröße: Elektrolyseleistung in GW  
Zielsetzung: mind. 10 GW heimische Elekt-
rolysekapazität in 2030 (Nationale 
Wasserstoffstrategie (NWS)) 
Status quo: 66 MW installierte Leistung im 
Februar 2024; Geplante Projekte bis 2030: 
10,1 GW  
Beurteilung: Wenn die geplanten Projekte 
umgesetzt werden, wird das Ziel für das Jahr 
2030 erreicht.  
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Energie-
sektor im 
Überblick 

 Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoendenergieverbrauch                                                                    n 

Messgröße: !ƴǘŜƛƭ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƴ 
ŀƳ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƴƪƭΦ 9ƛƎŜƴǾŜǊπ
ōǊŀǳŎƘ ŦǸǊ {ǘǊƻƳπ ǳƴŘ ²ŅǊƳŜŜǊȊŜǳƎǳƴƎ 
ǎƻǿƛŜ ¢ǊŀƴǎǇƻǊǘπ ǳƴŘ [ŜƛǘǳƴƎǎǾŜǊƭǳǎǘŜ όǎƻƎŜπ
ƴŀƴƴǘŜǊ .ǊǳǧƻŜƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘύ ƛƴ ҈ 
Zielsetzung: му ҈ ƛƴ нлнл όwŜƴŜǿŀōƭŜ 
9ƴŜǊƎȅ 5ƛǊŜŎǝǾŜ όw95ύΣ нллфύΤ 42,5 % bis 
2030 (RED IIIΣ нлно) 
Status quo: 20,8 % (2022), 22 % (2023) 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ ½ƛŜƭ ŦǸǊ нлнл ƴŀŎƘ ŘŜǊ w95 
Ǿƻƴ нллф ǿǳǊŘŜ ŜǊǊŜƛŎƘǘΦ 5ŜǊ ƎŜǎǝŜƎŜƴŜ 
!ƴǘŜƛƭ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƴ ƭŅǎǎǘ ǎƛŎƘ ǾƻǊ 
ŀƭƭŜƳ ŀǳŦ ŘƛŜ CƻǊǘǎŎƘǊƛǧŜ ƛƴ ŘŜǊ {ǘǊƻƳŜǊȊŜǳπ
ƎǳƴƎ ȊǳǊǸŎƪŦǸƘǊŜƴΣ ǿŅƘǊŜƴŘ ŜǊ ƛƴ ŀƴŘŜǊŜƴ 
{ŜƪǘƻǊŜƴ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ƴƛŜŘǊƛƎŜǊ ǿŀǊΦ 5ŜǊ ŀōǎƻπ
ƭǳǘŜ ŦƻǎǎƛƭŜ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ŜȄƪƭǳǎƛǾŜ 
{ǘǊƻƳ ǳƴŘ CŜǊƴǿŅǊƳŜ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ǎŜƛǘ нллу 
ƪŀǳƳ ǾŜǊŅƴŘŜǊǘ όǎƛŜƘŜ ƴŀŎƘŦƻƭƎŜƴŘŜǊ LƴŘƛπ
ƪŀǘƻǊύΦ 5ŜǊ 9ǊƴŜǳŜǊōŀǊŜƴπ!ƴǘŜƛƭ ŀƳ 
9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ƴŀŎƘ нлнл 
ƴƛŎƘǘ ƎŜƳŅǖ ŘŜƳ ½ƛŜƭǇŦŀŘ ŜƴǘǿƛŎƪŜƭǘΦ 5ŀǎ 
½ƛŜƭ ŦǸǊ нлол ƪŀƴƴ ǎƻƳƛǘ ƴǳǊ Řŀƴƴ ŜƛƴƎŜƘŀƭπ
ǘŜƴ ǿŜǊŘŜƴΣ ǿŜƴƴ ŘŜǊ 99π!ǳǎōŀǳ ǳƴŘ 
9ŶȊƛŜƴȊŦƻǊǘǎŎƘǊƛǧŜ ǎǘŅǊƪŜǊ ǾƻǊŀƴǎŎƘǊŜƛǘŜƴΦ 
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  Entwicklung des Endenergieverbrauchs                                                                                                       n 

Messgröße: Endenergieverbrauch in TWh  
Zielsetzung:  πнсΣр ҈ ƎƎǸΦ нллу κ мΦуст ¢²Ƙ 
ƛƳ WŀƘǊ нлол ό9ƴ9ŦD Ϡ п !ōǎΦ мΦмύ  
Status quo:  нΦосу ¢²Ƙ όнлннύ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ǿŀǊ 
нлнн ǳƳ т ҈ ƴƛŜŘǊƛƎŜǊ ŀƭǎ нллу όπмл ҈ ŦǸǊ 
9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ǇǊƻ YƻǇŦύΦ .Ŝƛ ƭƛƴŜŀǊŜǊ LƴǘŜǊǇƻƭŀπ
ǝƻƴ ŘŜǎ ½ƛŜƭǎ ŦǸǊ нлол ōŜƎƛƴƴŜƴŘ ƛƴ нллу 
ǿŅǊŜ ŦǸǊ нлнн ƧŜŘƻŎƘ ŜƛƴŜ {ŜƴƪǳƴƎ ǳƳ мт ҈ 
ŀǳŦ нΦммр ¢²Ƙ ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛŎƘ ƎŜǿŜǎŜƴΦ !ǳǖŜǊπ
ŘŜƳ ƛǎǘ ŘŜǊ ƎŜǎǳƴƪŜƴŜ ±ŜǊōǊŀǳŎƘ Ȋǳ ŜƛƴŜƳ 
¢Ŝƛƭ ŀǳŦ ŘƛŜ /ƻǊƻƴŀπ ǳƴŘ 9ƴŜǊƎƛŜǇǊŜƛǎƪǊƛǎŜƴ 
ǎƻǿƛŜ ŀǳŦ ƳƛƭŘŜ ²ƛƴǘŜǊ ȊǳǊǸŎƪȊǳŦǸƘǊŜƴ ǳƴŘ 
ƴƛŎƘǘ ŀƭƭŜƛƴ ŀǳŦ ǎǘǊǳƪǘǳǊŜƭƭŜ ±ŜǊŅƴŘŜǊǳƴƎŜƴΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ 5ŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ōŜπ
ǎǝƳƳǘ ǎƛŎƘ ŘǳǊŎƘ ǾƛŜƭŦŅƭǝƎŜ CŀƪǘƻǊŜƴΦ 
bŜōŜƴ ƘǀƘŜǊŜǊ 9ŶȊƛŜƴȊ ƻŘŜǊ ŜƴŜǊƎƛŜǎǇŀπ
ǊŜƴŘŜƴ ±ŜǊōǊŀǳŎƘǎƳǳǎǘŜǊƴ ƪŀƴƴ ŀǳŎƘ ŜƛƴŜ 
ǎŎƘǿŀŎƘŜ ǿƛǊǘǎŎƘŀƊƭƛŎƘŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŘŜƴ 
9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ǊŜŘǳȊƛŜǊŜƴΦ {ƻƳƛǘ ƛǎǘ 
ŘƛŜ !ǳǎǎŀƎŜƪǊŀƊ ŘƛŜǎŜǎ LƴŘƛƪŀǘƻǊǎ ŦǸǊ ŘŜƴ 
{ǘŀƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ōŜǎŎƘǊŅƴƪǘΦ 
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Versorgungssicherheit 

Netze 

 

Ausbau der Übertragungsnetze n 

 
Messgröße: Abweichung der Gesamtinbe-
triebnahme zwischen Plan (im jeweils ersten 
Berichtsjahr des Netzausbaumonitoring) 
und Ist beim Übertragungsnetzausbau 
(EnLAG- und BBPlG-Vorhaben) in km 
Status quo нлннΥ !ōǿŜƛŎƘǳƴƎ нтнп YƛƭƻƳŜπ
ǘŜǊ όōƛǎƘŜǊ DŜǎŀƳǝƴōŜǘǊƛŜōƴŀƘƳŜ Ǿƻƴ 
±ƻǊƘŀōŜƴ Ƴƛǘ [ŅƴƎŜ Ǿƻƴ мнум YƛƭƻƳŜǘŜǊƴΣ 
tƭŀƴǿŜǊǘ όнлмо ŦǸǊ 9ƴ[!D ǳƴŘ нлмс ŦǸǊ 
..tƭDύΥ пллр YƛƭƻƳŜǘŜǊύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ !ōǿŜƛŎƘǳƴƎ ƛǎǘ Ŝƛƴ aŀǖ ŦǸǊ 
ŘƛŜ ƴŜǘȊǎŜƛǝƎŜ ±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘΣ ǿƻōŜƛ 
ȊǳƴŜƘƳŜƴŘŜ !ōǿŜƛŎƘǳƴƎŜƴ ŜƛƴŜ όȊǳƪǸƴŦπ
ǝƎŜύ DŜŦŅƘǊŘǳƴƎ ŘŜǊ ±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘ 
ŀƴŘŜǳǘŜƴΦ !ǳŎƘ ȊǳƭŜǘȊǘ ƘŀōŜƴ ǎƛŎƘ ŘƛŜ ±ŜǊπ
ȊǀƎŜǊǳƴƎŜƴ ǳƴǾŜǊŅƴŘŜǊǘ ŦƻǊǘƎŜǎŜǘȊǘΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ .ŜǊǸŎƪǎƛŎƘǝƎǘ ǿŜǊŘŜƴ ƘƛŜǊ ƴǳǊ ŘƛŜ 
ǾƻǊ нлнм ƛƴ ŘŜƴ .ǳƴŘŜǎōŜŘŀǊŦǎǇƭŀƴ ŀǳŦƎŜπ
ƴƻƳƳŜƴŜƴ ±ƻǊƘŀōŜƴΦ CǸǊ ƴŜǳŜǊŜ ±ƻǊƘŀōŜƴ 
ƛǎǘ ŜƛƴŜ ǾŜǊƎƭŜƛŎƘōŀǊŜ .ŜǘǊŀŎƘǘǳƴƎ ǸōŜǊ ŘƛŜ 
½Ŝƛǘ ƴƻŎƘ ƴƛŎƘǘ ƳǀƎƭƛŎƘΦ  

  

Digitalisierung n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ {ƳŀǊǘ aŜǘŜǊκ {ƳŀǊǘ aŜπ
ǘŜǊ wƻƭƭƻǳǘ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ ό{ƳŀǊǘ aŜǘŜǊ DŜǎŜǘȊύ  
tƅƛŎƘǘǊƻƭƭƻǳǘ м όtw мύΥ 
±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊ с ς млл a²ƘκWŀƘǊ ŜƛƴǎŎƘƭƛŜǖπ
ƭƛŎƘ Ϡ мпŀ 9ƴ²D ǳƴŘ 9ǊȊŜǳƎŜǊ Ǿƻƴ т ōƛǎ млл 
ƪ²ύΥ 
нлнрΥ нл ҈Σ нлнуΥ рл ҈Σ нлолΥ фр ҈ 
tƅƛŎƘǘǊƻƭƭƻǳǘ н όtw нύΥ 
±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊ Ҕ млл a²ƘκWŀƘǊ ǳƴŘ 9ǊȊŜǳƎŜǊ 
Ҕ млл ƪ² 
нлнуΥ нл ҈Σ нлолΥ рл ҈ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 
tw мΥ оΣр ҈ όнлннύ 
tw нΥ лΣм ҈ όнлннύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 
5ŀǎ DŜǎŜǘȊ ȊǳƳ bŜǳǎǘŀǊǘ ŘŜǊ 5ƛƎƛǘŀƭƛǎƛŜǊǳƴƎ 
ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǎƛŜƘǘ ȊǿŜƛ wƻƭƭƻǳǘǇƘŀǎŜƴ 
ǾƻǊΣ ŘƛŜ ǳƴǘŜǊǎŎƘƛŜŘƭƛŎƘŜ ±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊ ǳƴŘ 
9ǊȊŜǳƎŜǊ ōŜǊǸŎƪǎƛŎƘǝƎŜƴΦ 5ƛŜ ǾŜǊǇƅƛŎƘǘŜƴπ
ŘŜƴ wƻƭƭƻǳǘǇƘŀǎŜƴ ƘŀōŜƴ ƴƻŎƘ ƴƛŎƘǘ 
ōŜƎƻƴƴŜƴΦ Lƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ǿǳǊŘŜƴ ƴǳǊ 
ōŜƛ ǿŜƴƛƎŜƴ ±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊƴ {ƳŀǊǘ aŜǘŜǊ Ŝƛƴπ
ƎŜōŀǳǘΦ 
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Umfang der erforderlichen Engpassmanagementmaßnahmen n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ {ǳƳƳŜ ŘŜǊ ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛŎƘŜƴ 9ƛƴπ
ǎǇŜƛǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ŀƴ ƪƻƴǾŜƴǝƻƴŜƭƭŜǊ ǳƴŘ 
ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎǎƭŜƛǎǘǳƴƎ ȊǳǊ .ŜƘŜπ
ōǳƴƎ Ǿƻƴ bŜǘȊŜƴƎǇŅǎǎŜƴ όD²Ƙ ǇǊƻ WŀƘǊύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻ нлннΥ муΦпсс D²Ƙ ǇǊƻ WŀƘǊ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ¦ƴȊǳƭŅƴƎƭƛŎƘƪŜƛǘ ŘŜǊ bŜǘȊπ
ƛƴŦǊŀǎǘǊǳƪǘǳǊ ǎǇƛŜƎŜƭǘ ǎƛŎƘ ƛƴ ŘŜƴ ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛπ
ŎƘŜƴ 9ƛƴǎǇŜƛǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ǿƛŘŜǊΣ ŘƛŜ ƛƴ 
ŘŜƴ WŀƘǊŜƴ нлнм ǳƴŘ нлнн ƴŜǳŜ {ǇƛǘȊŜƴπ
ǿŜǊǘŜ ŜǊǊŜƛŎƘǘ ƘŀōŜƴΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ 5ŜǊ ƻǇǝƳŀƭŜ ¦ƳŦŀƴƎ ŘŜǊ 9ƛƴǎǇŜƛπ
ǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ƭƛŜƎǘ ƴƛŎƘǘ ōŜƛ bǳƭƭΣ ǿŜƛƭ Ŝƛƴ 
bŜǘȊŀǳǎōŀǳ ȊǳǊ 5ǳǊŎƘƭŜƛǘǳƴƎ ŀƭƭŜǊ ƎŜƘŀƴŘŜƭπ
ǘŜǊ {ǘǊƻƳƳŜƴƎŜƴ ƴƛŎƘǘ ŜŶȊƛŜƴǘ ƛǎǘΦ !ǳŎƘ 
Ǝƛōǘ Ŝǎ ƴŜōŜƴ ŘŜǊ ǾƻǊƘŀƴŘŜƴŜƴ bŜǘȊƛƴŦǊŀπ
ǎǘǊǳƪǘǳǊ ŀƴŘŜǊŜ 9ƛƴƅǳǎǎŦŀƪǘƻǊŜƴ ŀǳŦ ŘŜƴ 
¦ƳŦŀƴƎ ŘŜǊ 9ƛƴǎǇŜƛǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ǿƛŜ 
ȊΦ .Φ ŦŜƘƭŜƴŘŜ ƭƻƪŀƭŜ tǊŜƛǎǎƛƎƴŀƭŜΦ 

 

 
   

System Average Interruption Duration Index ς SAIDI Strom und SAIDI Gas n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜǊ !ǳǎŦŀƭƭ ŘŜǊ 
{ǘǊƻƳπ ōȊǿΦ DŀǎǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎ ǇǊƻ WŀƘǊ ƛƴ aƛπ
ƴǳǘŜ ǇǊƻ YǳƴŘκƛƴΦ 
!ǳǎǎŀƎŜΥ {!L5L {ǘǊƻƳ ƛǎǘ Ŝƛƴ aŀǖ ŦǸǊ ŘƛŜ 
{ǘǊƻƳǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘΣ {!L5L Dŀǎ ŦǸǊ 
ŘƛŜ DŀǎǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘΤ {!L5L {ǘǊƻƳ 
ǳƴŘ {!L5L Dŀǎ ōŜǊǸŎƪǎƛŎƘǝƎŜƴ ǿŜŘŜǊ ƎŜπ
ǇƭŀƴǘŜ ¦ƴǘŜǊōǊŜŎƘǳƴƎŜƴ ƴƻŎƘ 
¦ƴǘŜǊōǊŜŎƘǳƴƎŜƴ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ƘǀƘŜǊŜǊ DŜǿŀƭǘΤ 
{!L5L {ǘǊƻƳ Ƴƛǎǎǘ ƭŜŘƛƎƭƛŎƘ !ǳǎŦŅƭƭŜΣ ŘƛŜ ƭŅƴπ
ƎŜǊ ŀƭǎ о aƛƴǳǘŜƴ ŘŀǳŜǊƴΣ {!L5L Dŀǎ ŜǊƘŜōǘ 
ŀƭƭŜ DŀǎǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǳƴǘŜǊōǊŜŎƘǳƴƎŜƴ Ǿƻƭƭπ
ǎǘŅƴŘƛƎΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ мнΣн Ƴƛƴ ǇǊƻ YǳƴŘκƛƴ {ǘǊƻƳ ǳƴŘ 
мΣрн Ƴƛƴ Ǉƻ YǳƴŘκƛƴ Dŀǎ όнлннύ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ {!L5L ŦǸǊ {ǘǊƻƳ ǳƴŘ Dŀǎ 
ƭƛŜƎǘ ŀǳŦ ŜƛƴŜƳ ƎŜǊƛƴƎŜƴ bƛǾŜŀǳ ǳƴǘŜǊƘŀƭō 
ŘŜǊ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧǎǿŜǊǘŜ нлммπнлнн ǳƴŘ ƛǎǘ 
ŀǳŎƘ ƛƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ƴƛǘ bŀŎƘōŀǊƭŅƴŘŜǊƴ ƎŜπ
ǊƛƴƎ όнлнлΥ мн π су Ƴƛƴ ǇǊƻ YǳƴŘκƛƴΣ 
5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ мр Ƴƛƴ ǇǊƻ YǳƴŘκƛƴύΦ 
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Steuerbare 
Kraftwerke 

 

Steuerbare Kraftwerkskapazitäten  n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ŘŜǊ ŀƴ Řŀǎ 
ŘŜǳǘǎŎƘŜ {ǘǊƻƳƴŜǘȊ ŀƴƎŜǎŎƘƭƻǎǎŜƴŜƴ YǊŀƊπ
ǿŜǊƪŜ όD²ύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  wǸŎƪƎŀƴƎ ŘŜǊ [ŜƛǎǘǳƴƎ Ǿƻƴ млф 
D² όнлмрύ ŀǳŦ уп D² όнлнсύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ ǸōŜǊ Řŀǎ Y²YD ƎŜŦǀǊŘŜǊǘŜ 
YǊŀƊǿŜǊƪǎƴŜǳōŀǳ ƎƭŜƛŎƘǘ ŘŜƴ wǸŎƪōŀǳ ƴǳǊ 
ǘŜƛƭǿŜƛǎŜ ŀǳǎΦ 5ŀƘŜǊ ƛǎǘ ŘƛŜ YǊŀƊǿŜǊƪǎǘǊŀǘŜπ
ƎƛŜ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎǊŜƎƛŜǊǳƴƎ Ŝƛƴ ǎƛƴƴǾƻƭƭŜǊ 
!ƴǎŀǘȊΣ ǳƳ ƘƛŜǊ ƎŜƎŜƴȊǳǎǘŜǳŜǊƴΦ  
IƛƴǿŜƛǎΥ 5ǳǊŎƘ ŘŜƴ !ǳǎǎǝŜƎ ŀǳǎ ŘŜǊ YŜǊƴπ
ŜƴŜǊƎƛŜ ǳƴŘ ŘŜƴ YƻƘƭŜŀǳǎǎǝŜƎ ƎŜƘǘ ŘƛŜ 
ǎǘŜǳŜǊōŀǊŜ YǊŀƊǿŜǊƪǎƪŀǇŀȊƛǘŅǘ ȊǳǊǸŎƪΦ {ȅǎπ
ǘŜƳŘƛŜƴƭƛŎƘŜ [ƻƪŀƭƛǎƛŜǊǳƴƎǎǎƛƎƴŀƭŜ ŦǸǊ 
bŜǳōŀǳƪǊŀƊǿŜǊƪŜ ŦŜƘƭŜƴ ōƛǎƘŜǊΦ 

 

Batteriespeicher n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ .ŀǧŜǊƛŜπ
ǎǇŜƛŎƘŜǊ όD²ύ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ YŜƛƴŜ ǇƻƭƛǝǎŎƘŜ ½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΤ 
±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ƴƛǘ b9tΥ фм D² ƛƳ WŀƘǊ нлот 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ тΣр D² ό9ƴŘŜ нлноύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ Lƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ƪƻƴƴǘŜƴ 
ƘƻƘŜ ²ŀŎƘǎǘǳƳǎǊŀǘŜƴ ŜǊȊƛŜƭǘ ǿŜǊŘŜƴΣ ǎƻ 
Řŀǎǎ ŘƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ŘŜǊ .ŀǧŜǊƛŜπ
ǎǇŜƛŎƘŜǊ ŀǳŦ ŘŜƳ bƛǾŜŀǳ ŘŜǊ 
tǳƳǇǎǇŜƛŎƘŜǊƪǊŀƊǿŜǊƪŜ ƭƛŜƎǘΦ ¦Ƴ нлот ƛƴπ
ǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ YŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ƛƴ ŘŜǊ DǊǀǖŜƴƻǊŘƴǳƴƎ 
ŘŜǎ b9t Ȋǳ ŜǊǊŜƛŎƘŜƴΣ ǎƛƴŘ ƧŅƘǊƭƛŎƘŜ ²ŀŎƘǎπ
ǘǳƳǎǊŀǘŜƴ Ǿƻƴ ǳƳ ŘƛŜ нл tǊƻȊŜƴǘ ƴǀǝƎΣ ǿŀǎ 
ƛƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ƎŜƭǳƴƎŜƴ ƛǎǘΦ 9ƛƴ ǎƻƭπ
ŎƘŜǎ ²ŀŎƘǎǘǳƳ ǸōŜǊ ŜƛƴŜƴ ƭŀƴƎŜƴ ½ŜƛǘǊŀǳƳ 
ŀǳŦǊŜŎƘǘ Ȋǳ ŜǊƘŀƭǘŜƴΣ ōŜŘŀǊŦ ƧŜŘƻŎƘ ƎǊƻǖŜǊ 
!ƴǎǘǊŜƴƎǳƴƎΦ 

 

Energiesicherheit 

Diversifika-
tion  

 

Import-Diversifikation n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ IŜǊŬƴŘŀƘƭπIƛǊǎƘƳŀƴƴπLƴŘŜȄ 
όIILύ ŦǸǊ 9ǊŘƎŀǎƛƳǇƻǊǘŜ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ƛŜ LƳǇƻǊǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ ŘŜǊ 
9ǊŘƎŀǎƭƛŜŦŜǊǳƴƎŜƴ ƴŀŎƘ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ƛǎǘ ǿŜƛπ
ǘŜǊƘƛƴ ǎŜƘǊ ƘƻŎƘΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ 9ȄǇŜǊǘŜƴƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ ŜƳǇπ

ŦƛŜƘƭǘΣ ŘƛŜ ½ŀƘƭ ŘŜǊ [ƛŜŦŜǊƭŅƴŘŜǊ ǳƴŘ 

wŜƎƛƻƴŜƴ Ȋǳ ŜǊƘǀƘŜƴ ǎƻǿƛŜ ŜƛƴŜ LƳπ

ǇƻǊǘǎǘǊǳƪǘǳǊ Ƴƛǘ ŀǳǎƎŜǿƻƎŜƴŜƴ 

[ƛŜŦŜǊŀƴǘŜƛƭŜƴ Ȋǳ ǾŜǊŦƻƭƎŜƴΦ IƛŜǊŦǸǊ ǎǇƛŜƭŜƴ 

ŘƛŜ ƛƳ !ǳŦōŀǳ ōŜŦƛƴŘƭƛŎƘŜƴ [bDπLƳǇƻǊǘπYŀπ

ǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ŜƛƴŜ ǿƛŎƘǘƛƎŜ wƻƭƭŜΦ 
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Zugang zu 
Rohstoffen 

 

bƛŎƘǘπŜƴŜǊƎŜǝǎŎƘŜ wŜǎǎƻǳǊŎŜƴ Ƴƛǘ wŜƭŜǾŀƴȊ ŦǸǊ ŘƛŜ ±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎ n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ƎǊǀǖǘŜƴ ŘǊŜƛ CǀǊŘŜǊπ
ƭŅƴŘŜǊ ŀƴ ŘŜǊ ƎŜǎŀƳǘŜƴ ǿŜƭǘǿŜƛǘŜƴ 
CǀǊŘŜǊǳƴƎ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ ό҈ύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  5ƛŜ ŦǸǊ Řŀǎ DŜƭƛƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊπ
ƎƛŜǿŜƴŘŜ ŜǎǎŜƴȊƛŜƭƭŜƴ wƻƘǎǘƻũŜ DǊŀǇƘƛǘΣ 
YƻōŀƭǘΣ [ƛǘƘƛǳƳΣ aŀƴƎŀƴΣ bƛŎƪŜƭΣ {ŜƭǘŜƴŜ 9Ǌπ
ŘŜƴ ǳƴŘ {ƛƭƛȊƛǳƳ ǿŜƛǎŜƴ ŜƛƴŜ ǎǘŀǊƪŜ 
aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ όрфπуф ҈ύ ŀǳŦ ŘŜǊ CǀǊπ
ŘŜǊŜōŜƴŜ ŀǳŦΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ƘƻƘŜ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ 
ǎǘŜƭƭǘ Ŝƛƴ ŜǊƘŜōƭƛŎƘŜǎ wƛǎƛƪƻ ŘŀǊΣ Řŀ ŜƛƴȊŜƭƴŜ 
[ŅƴŘŜǊ ŘƛŜ aǀƎƭƛŎƘƪŜƛǘ ƘŀōŜƴ ƛƘǊŜ aŀǊƪǘπ
ƳŀŎƘǘ Ȋǳ ǎǘǊŀǘŜƎƛǎŎƘŜƴ ½ǿŜŎƪŜƴ Ȋǳ ƴǳǘȊŜƴΦ 
!ǳŦƎǊǳƴŘ ŘŜǊ ƭŀƴƎŜƴ ±ƻǊōŜǊŜƛǘǳƴƎǎȊŜƛǘΣ ŘƛŜ 
ŦǸǊ Řŀǎ !ǳŧŀǳŜƴ ƴŜǳŜǊ aƛƴŜƴ ŀƴŦŅƭƭǘΣ ƛǎǘ 
ƪŜƛƴŜ 9ƴǘǎǇŀƴƴǳƴƎ ŘŜǎ aŀǊƪǘŜǎ ŀōǎŜƘōŀǊΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ bŜōŜƴ ŘŜǊ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ ŀǳŦ 
ŘŜǊ CǀǊŘŜǊŜōŜƴŜ ǎƻƭƭǘŜƴ ŀǳŎƘ ŘƛŜ ŀƴŘŜǊŜƴ 
{ŎƘǊƛǧŜ ŘŜǊ ²ŜǊǘǎŎƘǀǇŦǳƴƎǎƪŜǧŜ ōŜǘǊŀŎƘǘŜǘ 
ǿŜǊŘŜƴΦ !ǳŎƘ ƘƛŜǊ ȊŜƛƎǘ ǎƛŎƘΣ Řŀǎǎ ƻƊ Ŝƛƴπ
ȊŜƭƴŜ [ŅƴŘŜǊΣ ƛƴǎōŜǎƻƴŘŜǊŜ /ƘƛƴŀΣ ŘƻƳƛƴŀƴǘ 
ǎƛƴŘ ǳƴŘ ŜƛƴŜƴ ƎǊƻǖŜƴ ¢Ŝƛƭ ŘŜǎ aŀǊƪǘŜǎ ōŜπ
ƘŜǊǊǎŎƘŜƴΦ  

 

Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit 

Energie-  
effizienz 

 

Steigerung der Endenergieproduktivität n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜπ
ǇǊƻŘǳƪǝǾƛǘŅǘ ǇǊƻ WŀƘǊ ƛƳ ½ŜƛǘǊŀǳƳ нллу ōƛǎ 
ȊǳƳ ŀƪǘǳŜƭƭŜƴ .ŜǊƛŎƘǘǎƧŀƘǊ ŘŜŬƴƛŜǊǘ ŀƭǎ ǊŜŀπ
ƭŜǎ .ǊǳǧƻƛƴƭŀƴŘǎǇǊƻŘǳƪǘ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ ŘǳǊŎƘ ŘŜƴ 
ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜƴ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊπ
ōǊŀǳŎƘ ό9¦w κ DƛƎŀƧƻǳƭŜύ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ нΣм ҈ ǇΦŀΦ ƎƎǸΦ нллу ƛƳ ½Ŝƛǘπ
ǊŀǳƳ нлнлπнлрл ό.wŜƎύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  5ƛŜ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǇǊƻŘǳƪǝǾƛǘŅǘ 
ǎǘŜƛƎǘ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ŀǳŦ плсϵκDWΦ 5ƛŜǎ Ŝƴǘπ
ǎǇǊƛŎƘǘ ŜƛƴŜǊ {ǘŜƛƎǳƴƎ ǳƳ пΣр ҈ ƎŜƎŜƴǸōŜǊ 
ŘŜƳ ±ƻǊƧŀƘǊ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ Ǿƻƴ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎǊŜƎƛŜǊǳƴƎ 
ƎŜǎŜǘȊǘŜ ½ƛŜƭ ǎŎƘǊŜƛōǘ ŦǸǊ ŘŜƴ ½ŜƛǘǊŀǳƳ 
нлнлπнлрл ŜƛƴŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ Ǿƻƴ нΣм ҈ ǇǊƻ 
WŀƘǊ ƎŜƎŜƴǸōŜǊ нллу ǾƻǊΦ 5ƛŜǎŜǎ ½ƛŜƭ ǿǳǊŘŜ 
ȊǿŀǊ ƪƴŀǇǇ ǾŜǊŦŜƘƭǘΣ ŘƛŜ ƧǸƴƎǎǘŜƴ 9ƛƴǎǇŀǊǳƴπ
ƎŜƴ ƳŀŎƘŜƴ ŀōŜǊ ŜƛƴŜ ½ƛŜƭŜǊǊŜƛŎƘǳƴƎ 
ǿŀƘǊǎŎƘŜƛƴƭƛŎƘΦ  
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Reduktion des Wärmebedarfs  n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ ¢ŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊπ
ƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ŦǸǊ ²ŅǊƳŜΣ ²ŀǊƳǿŀǎǎŜǊ ǳƴŘ 
YǸƘƭǳƴƎ ƛƴ ŘŜƴ {ŜƪǘƻǊŜƴ LƴŘǳǎǘǊƛŜΣ DI5 ǳƴŘ 
IŀǳǎƘŀƭǘŜ ƛƴ ¢²Ƙ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  5ŜǊ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜ ²ŅǊπ
ƳŜōŜŘŀǊŦ ǎŀƴƪ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ŀǳŦ мΦпнт ¢²ƘΦ 
5ƛŜǎ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘ ŜƛƴŜƳ wǸŎƪƎŀƴƎ ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ 
мΣс ҈ ƎŜƎŜƴǸōŜǊ ŘŜƳ ±ƻǊƧŀƘǊΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ ²ŅǊƳŜōŜŘŀǊŦ ƛǎǘ ȊǿŀǊ 
ƭŜƛŎƘǘ ǊǸŎƪƭŅǳŬƎΣ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ƧŜŘƻŎƘ ƛƳ .ŜǘǊŀŎƘπ
ǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ǎŜƛǘ нлмм ƴǳǊ ǿŜƴƛƎ 
ǾŜǊǊƛƴƎŜǊǘΦ  

  

Steigerung der Endenergieeffizienz im privaten Gebäudebereich  n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ ¢ŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜǊ wŀǳƳπ
ǿŅǊƳŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƴ ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜƴ ƛƴ 
ƪ²ƘκǉƳ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  5ŜǊ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜ 
wŀǳƳǿŅǊƳŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƳ ǇǊƛǾŀǘŜƴ DŜōŅǳπ
ŘŜǎŜƪǘƻǊ ǎǝŜƎ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ŀǳŦ мнуΣо 
ƪ²ƘκǉƳΦ 5ƛŜǎ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘ ŜƛƴŜƳ !ƴǎǝŜƎ ƛƴ 
IǀƘŜ Ǿƻƴ рΣр ҈ ƎŜƎŜƴǸōŜǊ ŘŜƳ ±ƻǊƧŀƘǊΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ wŀǳƳǿŅǊƳŜōŜŘŀǊŦ ǇǊƻ 
vǳŀŘǊŀǘƳŜǘŜǊ ƛƳ ǇǊƛǾŀǘŜƴ {ŜƪǘƻǊ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ƛƳ 
.ŜƻōŀŎƘǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ǎŜƛǘ нлмм ƴǳǊ ǿŜƴƛƎ 
ǾŜǊǊƛƴƎŜǊǘ όπлΣт ҈ύΦ ¦Ƴ ŜƛƴŜƴ ƪƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀπ
ƭŜƴ DŜōŅǳŘŜōŜǎǘŀƴŘ ōƛǎ нлрл Ȋǳ ŜǊǊŜƛŎƘŜƴΣ 
ƛǎǘ ŘƛŜǎ ƴƛŎƘǘ ŀǳǎǊŜƛŎƘŜƴŘΦ 

 

Energie-
kosten 

 

Letztverbraucherausgaben für Elektrizität am Bruttoinlandsprodukt n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƎƎǊŜƎƛŜǊǘŜ [ŜǘȊǘǾŜǊōǊŀǳŎƘŜǊπ
ŀǳǎƎŀōŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ ŘǳǊŎƘ 
.ǊǳǧƻƛƴƭŀƴŘǎǇǊƻŘǳƪǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ 5ŜǊ LƴŘƛƪŀǘƻǊ Ƴƛǎǎǘ ŘƛŜ .Ŝƭŀǎπ
ǘǳƴƎ ŘǳǊŎƘ ŘƛŜ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ [ŜǘȊǘǾŜǊōǊŀǳŎƘŜǊπ
ŀǳǎƎŀōŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ ŀƳ .Lt ƭƛŜƎǘ ōŜƛ нΣп 
҈Φ  
Beurteilung: Der Anteil der Letztverbrau-
cherausgaben für Elektrizität am BIP hat sich 
bis 2021 auf einem Niveau in der Größen-
ordnung von 2,2 % stabilisiert. Im Jahr 2022 
liegt der Anteil mit knapp 2,4 % höher, wird 
jedoch in Zukunft vermutlich wieder sinken. 
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Energiestückkosten der Industrie in Deutschland n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ŘŜǊ LƴŘǳǎǘπ
ǊƛŜ ŘŜŬƴƛŜǊǘ ŀƭǎ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ 
ŘǳǊŎƘ ²ŜǊǘǎŎƘǀǇŦǳƴƎ ό҈ύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ  5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ŘŜǊ 
ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ LƴŘǳǎǘǊƛŜ ǎƛƴŘ ƛƳ WŀƘǊ нлнл ŀǳŦ 
рΣф ҈ ƎŜǎǝŜƎŜƴΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ǎƛƴŘ ƛƳ 
½ŜƛǘǊŀǳƳ нллу ōƛǎ нлнл ǳƳ ŎŀΦ н tǊƻȊŜƴǘπ
ǇǳƴƪǘŜ ƎŜŦŀƭƭŜƴ ǳƴŘ ǎǘŀƎƴƛŜǊǘŜƴ ȊǳƭŜǘȊǘ ŀǳŦ 
ŘƛŜǎŜƳ ƴƛŜŘǊƛƎŜƴ bƛǾŜŀǳΦ 5ƛŜ 9ȄǇŜǊǘŜƴƪƻƳπ
Ƴƛǎǎƛƻƴ ƎŜƘǘ ŘŀǾƻƴ ŀǳǎΣ Řŀǎǎ ŘƛŜ 
9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜπ
ƪǊƛǎŜ ƛƴ ŘŜƴ WŀƘǊŜƴ нлнм ǳƴŘ нлнн ƎŜǎǝŜƎŜƴ 
ǎƛƴŘΦ CǸǊ ŘƛŜǎŜƴ ½ŜƛǘǊŀǳƳ ƭƛŜƎŜƴ ōƛǎƘŜǊ ƪŜƛƴŜ 
ƎŜǎƛŎƘŜǊǘŜƴ 5ŀǘŜƴ ǾƻǊΦ  

   

Durchschnittliche jährliche Energieausgaben privater Haushalte  n 

Messgröße: Durchschnittliche jährliche Aus-
gaben privater Haushalte für Strom, Gas 
und andere Brennstoffe sowie für Kraft- und 
Schmierstoffe in Euro 
Status quo: Die durchschnittlichen jährli-
chen Energieausgaben privater Haushalte 
ǎƛƴŘ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ŀǳŦ оррнϵ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴΣ ǿŀǎ 
einem Anstieg von 17 % entspricht. 
Beurteilung: Die Entwicklung der durch-
schnittlichen Energieausgaben folgt keinem 
langfristigen Trend, kurzfristig sind sie je-
doch im Zeitraum 2020 bis 2022 im Rahmen 
der Energiekrise um 29 % angestiegen. Den-
noch befinden sie sich auf einem moderaten 
Niveau und in den nächsten Jahren ist zu-
mindest eine leichte Entspannung zu 
erwarten. 
Hinweis: Bis zum Jahr 2019 wurde die An-
zahl der Haushalte auf Basis von 
Hochrechnungen des 2011 Zensus be-
stimmt. Ab 2020 basiert die Zahl auf den 
Daten des neuen Zensus. Daher hat sich die 
Anzahl der Haushalte von 2019 auf 2020 um 
ca. 1 Million verringert. Die Zeitreihe ab 
dem Jahr 2020 ist somit nur bedingt ver-
gleichbar mit den Daten bis 2019, was 
grafisch durch die Unterbrechung der Kurve 
dargestellt ist. 
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Durchschnittlicher Strompreis privater Haushalte n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜǊ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎ 
ǇǊƛǾŀǘŜǊ IŀǳǎƘŀƭǘŜ όŎǘκƪ²Ƙύ 
!ǳǎǎŀƎŜΥ bŀŎƘ ƘƻƘŜƴ ƪǊƛǎŜƴōŜŘƛƴƎǘŜƴ tǊŜƛǎπ
ǎǘŜƛƎŜǊǳƴƎŜƴ ƛƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ ōŜƛŘŜƴ WŀƘǊŜƴ 
ǿŜǊŘŜƴ ŘƛŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ƛƳ WŀƘǊ нлнп Ǿƻπ
ǊŀǳǎǎƛŎƘǘƭƛŎƘ ǿƛŜŘŜǊ ǎƛƴƪŜƴΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ   5ƛŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ŦǸǊ ǇǊƛǾŀǘŜ 
IŀǳǎƘŀƭǘŜ ǎƛƴŘ ƛƳ ŜǳǊƻǇŅƛǎŎƘŜƴ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ 
ƘƻŎƘ όпо ҈ ǸōŜǊ ŘŜƳ 9¦π5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧύΦ .Ŝπ
ǎƻƴŘŜǊǎ ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŀƴ {ǘŜǳŜǊƴ ŀƳ 
{ǘǊƻƳǇǊŜƛǎ ŦǸǊ IŀǳǎƘŀƭǘǎƪǳƴŘŜƴ ƛǎǘ ƛƳ ŜǳǊƻπ
ǇŅƛǎŎƘŜƴ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ ƘƻŎƘΦ YŀǳƃǊŀƊōŜǊŜƛƴƛƎǘ 
ƎŜƘǀǊǘ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ŜōŜƴǎƻ Ȋǳ ŘŜƴ [ŅƴŘŜǊƴ 
ƛƴ 9ǳǊƻǇŀΣ ƛƴ ŘŜƴŜƴ ŘƛŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ŜƘŜǊ 
ƘƻŎƘ ǎƛƴŘΣ ƧŜŘƻŎƘ ƴƛŎƘǘ ƛƴ ŘŜǊ DǊǳǇǇŜ ŘŜǊ 
[ŅƴŘŜǊ Ƴƛǘ ōŜǎƻƴŘŜǊǎ ƘƻƘŜƴ tǊŜƛǎŜƴΦ 

 
Umweltverträglichkeit 

Treibhaus-
gas-
emissionen 

 

Reduktion der Treibhausgasemissionen   n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ƛŜ ƎŜǎŀƳǘŜƴ ŀǳǎƎŜǎǘƻǖŜƴŜƴ 
¢ǊŜƛōƘŀǳǎƎŀǎŜƳƛǎǎƛƻƴŜƴ όƻƘƴŜ [¦[¦/Cύ ƛƴ 
aƛƻΦ ǘ /hнπ&ǉǳΦ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ ср ҈ ƛƴ нлол ƎƎǸΦ мффлΤ уу ҈ ƛƴ 
нлпл ƎƎǸΦ мффлΤ ¢ID bŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘ ōƛǎ нлпр 
όY{Dύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ {ŜƪǘƻǊǸōŜǊƎǊŜƛŦŜƴŘ ǿǳǊŘŜƴ ŘƛŜ 
aƛƴŘŜǊǳƴƎǎȊƛŜƭŜ ƛƴ нлнл ōƛǎ нлно ŜƛƴƎŜƘŀƭπ
ǘŜƴΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ǎŜƪǘƻǊǸōŜǊƎǊŜƛŦŜƴŘŜ ½ƛŜƭŜǊπ
ǊŜƛŎƘǳƴƎ ǿǳǊŘŜ ŀǳŎƘ ŘǳǊŎƘ {ƻƴŘŜǊŜũŜƪǘŜ 
ό/ƻǊƻƴŀ ƛƴ нлнлΣ DŀǎǇǊŜƛǎƪǊƛǎŜ ƛƴ 
нлннκнлноύ ŜǊǊŜƛŎƘǘΦ 9ƛƴȊŜƭƴŜ {ŜƪǘƻǊŜƴ ǿƛŜ 
±ŜǊƪŜƘǊ ǳƴŘ DŜōŅǳŘŜ ǎƛƴŘ ŀōŜǊ ƴƻŎƘ ƴƛŎƘǘ 
ŀǳŦ ŘŜƳ ƴƻǘǿŜƴŘƛƎŜƴ aƛƴŘŜǊǳƴƎǎǇŦŀŘΦ 
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aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ .ŜǎǘŜƘŜƴŘŜ YŀǇŀȊƛǘŅǘǎƭŜƛǎǘǳƴπ
ƎŜƴ ŀǳǎ YƻƘƭŜƪǊŀƊǿŜǊƪŜƴ ƛƴ D² 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ .ƛǎ нлннΥ ол D²Τ  
ōƛǎ нлолΥ мтD²Τ  
±ƻƭƭǎǘŅƴŘƛƎŜǊ !ǳǎǎǝŜƎ ōƛǎ ǎǇŅǘŜǎǘŜƴǎ нлоу 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 9ƴŘŜ нлно ōŜǘǊǳƎ ŘƛŜ YŀǇŀȊƛǘŅǘ 
ƛƳ aŀǊƪǘ от D²Φ aƛǘ ŘŜƳ !ǳǎƭŀǳŦŜƴ ŘŜǊ YǊƛπ
ǎŜƴƳŀǖƴŀƘƳŜƴ ǿǳǊŘŜ Řŀǎ ½ƛŜƭƴƛǾŜŀǳ ŦǸǊ 
ŘƛŜ YŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ Ǿƻƴ YƻƘƭŜƪǊŀƊǿŜǊƪŜƴ ŜǊǎǘ 
ƛƳ WŀƘǊ нлнп ŜǊǊŜƛŎƘǘΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ YǊƛǎŜƴƳŀǖƴŀƘƳŜƴ ƪǀƴƴŜƴ 
ŘǳǊŎƘ Řŀǎ ±ƻǊȊƛŜƘŜƴ ŘŜǎ YƻƘƭŜŀǳǎǎǝŜƎǎ ƛƳ 
wƘŜƛƴƛǎŎƘŜƴ wŜǾƛŜǊ ŀǳŦ нлол ƛƳ ½ŜƛǘǊŀǳƳ 
ƴŀŎƘ нлол ƪƻƳǇŜƴǎƛŜǊǘ ǿŜǊŘŜƴΦ 

   

Ausbau von Wärmepumpen n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴȊŀƘƭ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ  
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ рллΦллл ƴŜǳ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ ²ŅǊπ
ƳŜǇǳƳǇŜƴ ǇǊƻ WŀƘǊ ŀō нлнп ό.wŜƎύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ осрΦллл bŜǳƛƴǎǘŀƭƭŀǝƻƴŜƴ нлно 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ нлно ǿǳǊŘŜƴ ǎƻ ǾƛŜƭŜ ²ŅǊƳŜπ
ǇǳƳǇŜƴ ƛƴ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘ ǿƛŜ ƴƛŜ 
ȊǳǾƻǊΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ƭƛŜƎǘ ŘƛŜǎ ƴƻŎƘ ŘŜǳǘƭƛŎƘ Ƙƛƴπ
ǘŜǊ ŘŜƳ !ǳǎōŀǳȊƛŜƭ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎǊŜƎƛŜǊǳƴƎΦ 
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  Elektromobilität (Erhöhung des Anteils an Elektrofahrzeugen)  n 

Messgröße:  Anzahl an Elektro-Pkw inklusive 
Plug-in-Hybride, Anzahl öffentlicher Lade-
säulen  

Zielsetzung: 15 Mio. Elektrofahrzeuge in 
2030 und 1 Mio. Ladepunkte (Koalitionsver-
trag BReg) 

Status quo: 2,3 Mio. elektrische Pkw und 
0,11 Mio. Ladepunkte (Ende 2023) 

Beurteilung: Die Anzahl der elektrischen 
Pkw ist besonders seit 2020 stark angestie-
gen. 2021 und 2022 wurden jeweils 0,6 Mio. 
bzw. 0,7 Mio. Fahrzeuge netto neu zugelas-
sen. Um 15 Millionen Elektroautos in 2030 
zu erreichen, müssten jedoch im Mittel jähr-
lich 1,6 Mio. Elektroautos netto neu 
zugelassen werden. Die Anzahl öffentlicher 
Ladesäulen muss sich bis 2030 mehr als ver-
zehnfachen, um den Zielwert von 1 Mio. zu 
erreichen. Im Mittel müssten jährlich 
115 Tsd. Ladesäulen zugebaut werden, also 
mehr als aktuell bestehen. 
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Umwelt-
auswirkung
en 

 Reduktion Schadstoffbelastung n 

Messgröße: Schadstoffemissionen relativ 
zum Basisjahr 2005 in Prozent 

Zielsetzung: EU-Richtlinie 2016/2284 
schreibt Emissionsreduktionsvorgaben ggü. 
2005 vor, jedoch nicht spezifisch für den 
Energiesektor. Stickstoffoxid: 39 % bis 2020 
und 65 % bis 2030. Schwefeldioxid: 32 % bis 
2020 und 58 % bis 2030. Flüchtige organi-
sche Verbindungen: 13 % bis 2020 und 28 % 
bis 2030. PM2,5: 26 % bis 2020 und 43 % bis 
2030.  

Status quo:  Relativ zum Basisjahr 2005 ha-
ben sich die Stickstoffoxidemissionen um 43 
%, die Schwefeldioxidemissionen um 51 %, 
die FOV-Emissionen um 45 % und die 
PM2,5-Emissionen um 43 % verringert. 

Beurteilung: Die in EU-Richtlinie 2016/2284 
vorgeschriebenen Emissionsreduktionsziele 
des Jahres 2020 für die Schadstoffe Stick-
stoffoxid, Schwefeldioxid, Flüchtige 
organische Verbindungen und PM2,5 wur-
den alle erreicht, sowohl auf Bundesebene 
als auch im Energiesektor im speziellen. Die 
Ziele für 2030 wurden für FOV und PM2,5 
im Energiesektor ebenfalls bereits erreicht. 
Jedoch sind die Zielsetzungen recht konser-
vativ. 

 

Gesellschaft 

Akzeptanz 

 

Generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǿƛŎƘǝƎ ƻŘŜǊ ǎŜƘǊ ǿƛŎƘǝƎ Ŭƴπ
ŘŜǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǿƛŎƘǝƎ ƻŘŜǊ ǎŜƘǊ ǿƛŎƘǝƎ Ŭƴπ
ŘŜǘΣ ƭƛŜƎǘ ōŜƛ ǊǳƴŘ фл ҈ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ½ǳǎǝƳƳǳƴƎ ŘŜǊ tǊƛǾŀǘπ
ƘŀǳǎƘŀƭǘŜ ȊǳǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ƛǎǘ 
ǳƴƎŜōǊƻŎƘŜƴ ƘƻŎƘΥ уу ҈ ŘŜǊ ōŜŦǊŀƎǘŜƴ 
IŀǳǎƘŀƭǘŜ ƘŀƭǘŜƴ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŦǸǊ 
όǎŜƘǊύ ǿƛŎƘǝƎΦ 5ƛŜǎŜ ƘƻƘŜ ½ǳǎǝƳƳǳƴƎ Ǝƛƭǘ 
ǎƻǿƻƘƭ ŦǸǊ IŀǳǎƘŀƭǘŜΣ ŘƛŜ ǳƴǘŜǊ ƘƻƘŜƳ Yƻǎπ
ǘŜƴŘǊǳŎƪ ōŜƛ {ǘǊƻƳ ǳƴŘ ²ŅǊƳŜ ƭŜƛŘŜƴΣ ŀƭǎ 
ŀǳŎƘ ŦǸǊ 9ƛƎŜƴǘǸƳŜǊ Ǿƻƴ ²ƻƘƴŜƛƴƘŜƛǘŜƴΦ LƳ 
±ŜǊƎƭŜƛŎƘ ȊǳǊ ±ƻǊƧŀƘǊŜǎōŜŦǊŀƎǳƴƎ ƛǎǘ ŀǳŎƘ 
ŘŜǊ ²ŜǊǘ ŘŜǊ IŀǳǎƘŀƭǘŜΣ ŦǸǊ ŘƛŜ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜπ
ǿŜƴŘŜ ƛƳ ǾŜǊƎŀƴƎŜƴŜƴ WŀƘǊ ŀƴ .ŜŘŜǳǘǳƴƎ 
ƎŜǿƻƴƴŜƴ ƘŀǘΣ ŀƴƎŜǎǝŜƎŜƴΦ 

²ƛŜ ǿƛŎƘǝƎ ƛǎǘ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŦǸǊ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘΚ 
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Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der Energiewende n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
¦ƳǎŜǘȊǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀƭǎ ǎŎƘƭŜŎƘǘΣ 
ƴŜǳǘǊŀƭ ƻŘŜǊ Ǝǳǘ ōŜǿŜǊǘŜǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ !ƴǎǝŜƎ ŘŜǊŜǊΣ ŘƛŜ ŘƛŜ ¦ƳǎŜǘπ
ȊǳƴƎ ŀƭǎ ǎŎƘƭŜŎƘǘ ōŜǿŜǊǘŜƴ ƛǎǘ ƘƻŎƘΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ōŜŦǊŀƎǘŜƴ Iŀǳǎπ
ƘŀƭǘŜΣ ŘŜǊ ŘƛŜ ¦ƳǎŜǘȊǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ 
ŀƭǎ ǎŎƘƭŜŎƘǘ ŜƛƴǎǘǳŦŜƴΣ ƛǎǘ ǎŜƛǘ нлмт ǳƳ нн 
tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƎŜǎǝŜƎŜƴΦ DƭŜƛŎƘȊŜƛǝƎ ƛǎǘ Ŝƛƴ 
!ōŦŀƭƭ ǳƳ нн tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ōŜƛ Ǝǳǘ Ȋǳ ōŜπ
ƻōŀŎƘǘŜƴΦ  

Wie würden Sie die Umsetzung der Energiewende in Deutschland 
beurteilen? 

 

Erwartete persönliche Betroffenheit n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŀǳŦπ
ƎǊǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǇƻǎƛǝǾŜ 
!ǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ƛƴ ŘŜƴ .ŜǊŜƛŎƘŜƴ CƛƴŀƴȊŜƴΣ 
.ŜǊǳŦ ǳƴŘ ²ƻƘƴǳƳŦŜƭŘ ŜǊǿŀǊǘŜǘ 
{ǘŀǘǳǎ vǳƻΥ CƛƴŀƴȊŜƴΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ Ǉƻǎƛǝπ
ǾŜƴ !ǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀǳŦ ŘƛŜ 
ŬƴŀƴȊƛŜƭƭŜ {ƛǘǳŀǝƻƴ ƛǎǘ Ǿƻƴ у ҈ ŀǳŦ р ҈ ƎŜπ
ǎǳƴƪŜƴΦ  
.ŜǊǳŦΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ǇƻǎƛǝǾŜƴ !ǳǎǿƛǊƪǳƴπ
ƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀǳŦ ŘƛŜ ōŜǊǳƅƛŎƘŜ 
¢ŅǝƎƪŜƛǘ ƛǎǘ Ǿƻƴ мм ҈ ŀǳŦ ф ҈ ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ  
²ƻƘƴǳƴƎΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ǇƻǎƛǝǾŜƴ !ǳǎǿƛǊπ
ƪǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ƛǎǘ Ǿƻƴ ол ҈ ŀǳŦ 
мт ҈ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ  5ƛŜ 9ƛƴǎŎƘŅǘȊǳƴƎ ǇƻǎƛǝǾŜǊ .Ŝπ
ǘǊƻũŜƴƘŜƛǘ ƛǎǘ ǎŜƘǊ ƎŜǊƛƴƎ ǳƴŘ ƛƳ 
.ŜǘǊŀŎƘǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ŘŜǊ WŀƘǊŜ нлмт ōƛǎ 
нлно ŜƘŜǊ ǊǸŎƪƭŅǳŬƎΦ LƴǎōŜǎƻƴŘŜǊŜ ōŜƛƳ 
ǇŜǊǎǀƴƭƛŎƘŜƴ ¦ƳŦŜƭŘ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ 
.ŜŦǊŀƎǘŜƴΣ ŘƛŜ ǇƻǎƛǝǾŜ !ǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 
9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŜǊǿŀǊǘŜƴΣ Ŧŀǎǘ ƘŀƭōƛŜǊǘΦ ½ǳπ
ƭŜǘȊǘ ƭŅǎǎǘ ǎƛŎƘ ŜƛƴŜ ǎǘŀƎƴƛŜǊŜƴŘŜ 
9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ōŜƻōŀŎƘǘŜƴΣ Ŝƛƴ !ǳŦǿŅǊǘǎǘǊŜƴŘ 
ƛǎǘ ƧŜŘƻŎƘ ƴƛŎƘǘ Ȋǳ ŜǊƪŜƴƴŜƴΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ [ŜŘƛƎƭƛŎƘ ŦǸǊ ŘƛŜ WŀƘǊŜ нлмтΣ нлмфΣ 
нлнн ǳƴŘ нлно ƭƛŜƎŜƴ .ŜŦǊŀƎǳƴƎǎǿŜǊǘŜ ǾƻǊΦ 
5ƛŜ ²ŜǊǘŜ ŦǸǊ ŘƛŜ WŀƘǊŜ ŘŀȊǿƛǎŎƘŜƴ ǿǳǊŘŜƴ 
ƭƛƴŜŀǊ ƛƴǘŜǊǇƻƭƛŜǊǘΦ 

²ƛǊŘ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ƛƴ ŘŜƴ ƴŅŎƘǎǘŜƴ ȊŜƘƴ WŀƘǊŜƴ ŀǳŦ {ƛŜ ŜƘŜǊ 
ǇƻǎƛǝǾŜ ƻŘŜǊ ƴŜƎŀǝǾŜ !ǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ƘŀōŜƴΚ 
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Vertei-
lungswir-
kung 

 

Energiearmut n 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ Ǿƻƴ ƘƻƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜπ
ƪƻǎǘŜƴ ōŜǘǊƻũŜƴŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜΣ ŘƛŜ ǸōŜǊ Ŝƛƴ 
9ƛƴƪƻƳƳŜƴ Ǿƻƴ ǿŜƴƛƎŜǊ ŀƭǎ ул ҈ ŘŜǎ aŜŘƛπ
ŀƴǎ ǾŜǊŦǸƎŜƴ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ LƴŘƛƪŀǘƻǊŜƴ ȊŜƛƎŜƴ ŜƛƴŜ ½ǳπ
ƴŀƘƳŜ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜŀǊƳǳǘΦ   
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ Ƙŀǘ ōƛǎƘŜǊ ƪŜƛƴŜ 
ƴŀǝƻƴŀƭŜ 5ŜŬƴƛǝƻƴ Ǿƻƴ 9ƴŜǊƎƛŜŀǊƳǳǘΦ !ǳŎƘ 
ŦŜƘƭŜƴ ŦǸǊ ŘƛŜǎŜ ½ƛŜƭƎǊǳǇǇŜ ǎǇŜȊƛŬǎŎƘ ŀǳǎƎŜπ
ǊƛŎƘǘŜǘŜ tƻƭƛǝƪŜƴ ǳƴŘ aŀǖƴŀƘƳŜƴ ǸōŜǊ 
{ƻȊƛŀƭƭŜƛǎǘǳƴƎŜƴ ƘƛƴŀǳǎΦ 

 

 Energiekostenbelastung bezogen auf das Haushaltseinkommen                       n 

 Messgröße: Energieausgaben im Verhältnis 
zum Einkommen 

Status quo: Haushalte mit wenig Einkom-
men sind mit über 10 % ihres Einkommens 
deutlich stärker durch Wärme- und Strom-
kosten belastet als Haushalte mit hohem 
Einkommen, die nur knapp über 2 % ihres 
Einkommens aufbringen müssen.  

Beurteilung: Energiekostenbelastung ist 
deutlich regressiv. Vor diesem Hintergrund 
sind bei der Ausgestaltung von Maßnahmen 
zur Umsetzung der Energiewende Vertei-
lungswirkungen zu beachten. 
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  Energiekostenbelastung der Haushalte                                 n 

 
aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ ŘŜǊ 
ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜ ƛƴ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ŦǸǊ ²ƻƘπ
ƴǳƴƎΣ ²ŀǎǎŜǊΣ {ǘǊƻƳΣ Dŀǎ ǳƴŘ ŀƴŘŜǊŜ 
.ǊŜƴƴǎǘƻũŜ ŀƴ ŘŜƴ ƎŜǎŀƳǘŜƴ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀπ
ōŜƴ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ 
ŘŜǊ ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜ ŦǸǊ ²ƻƘƴǳƴƎΣ ²ŀǎπ
ǎŜǊΣ {ǘǊƻƳΣ Dŀǎ ǳƴŘ ŀƴŘŜǊŜ .ǊŜƴƴǎǘƻũŜ ŀƴ 
ŘŜƴ ƎŜǎŀƳǘŜƴ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ ƭŀƎ ƛƳ WŀƘǊ 
нлнн ōŜƛ нпΣс ҈Σ ǿŀǎ ŜƛƴŜƳ wǸŎƪƎŀƴƎ Ǿƻƴ 
ǳƴƎŜŦŅƘǊ ŜƛƴŜƳ tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ  5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ǎǘŀƎƴƛŜǊǘ ǎŜƛǘ нллс 
ǿŜƛǘŜǎǘƎŜƘŜƴŘ ŀǳŦ ŜƛƴŜǊ IǀƘŜ Ǿƻƴ ǳƴƎŜŦŅƘǊ 
нр ҈ ǳƴŘ ŀǳŎƘ ƛƳ YǊƛǎŜƴƧŀƘǊ нлнн ƛǎǘ ƪŜƛƴ 
!ƴǎǝŜƎ Ȋǳ ǾŜǊȊŜƛŎƘƴŜƴ όǾƛŜƭƳŜƘǊ ǎƻƎŀǊ Ŝƛƴ 
ƪƭŜƛƴŜǊ wǸŎƪƎŀƴƎύΦ 

 
Quelle: Eigene Darstellung. 
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2. Der Energiesektor im Überblick 

Das Wichtigste in Kürze 

Der gesamte Endenergieverbrauch ist in den vergangenen drei Dekaden zunächst weitgehend unverändert ge-

blieben und zeigt erst seit 2010 eine leicht rückläufige Tendenz. Die Fortschritte bei der Effizienz des Brenn- und 

Kraftstoffeinsatzes sowie die endenergieseitigen Effizienzgewinne durch die fortschreitende Elektrifizierung sind 

damit durch die Wachstumstrends im Bereich der wirtschaftlichen und der demografischen Entwicklung sehr 

weitgehend kompensiert worden. Das Ziel für die Senkung des Endenergieverbrauchs für Deutschland wurde mit 

dem Energieeffizienzgesetz (EnEfG) für das Jahr 2030 auf eine Minderung von 26,5 % im Vergleich zum Niveau 

des Jahres 2008 festgelegt. Bis zum Jahr 2019 ergaben sich Entwicklungen ohne eindeutige Trends, im Mittel 

entstanden Nachfragesenkungen für die Endenergie von insgesamt 2 Prozentpunkten (bezogen auf das Jahr 

2008). Erst im Krisenjahr 2020 ergab sich ein Nachfragerückgang von gut 8 % ggü. 2008, wobei im Folgejahr der 

Endenergieverbrauch wieder deutlich anstieg. Im Jahr der Erdgaskrise 2022 ging der Endenergieverbrauch wie-

der um etwa 3 Prozentpunkte zurück. Mit Blick auf die temperaturbereinigten Größen wurde im Jahr 2020 eine 

Minderung des Endenergieverbrauchs ggü. 2008 um knapp 7 % erreicht, für die Jahre 2021 und 2022 lagen die 

entsprechenden Werte bei jeweils knapp 6 %. Das Endenergie-Reduktionsziel von 26,5 % wird damit nur erreich-

bar, wenn für den Zeitraum 2023 bis 2030 ein jahresdurchschnittlicher Verbrauchsrückgang (bezogen auf die 

temperaturbereinigten Größen) von 2,6 Prozentpunkten (bezogen auf 2008) realisiert werden kann. Die Exper-

tenkommission weist jedoch auf die begrenzte Eignung der Bewertungsgrößen Endenergieverbrauchsniveau wie 

auch Endenergieverbrauchsintensität als Steuerungsindikatoren hin. 

Hinsichtlich der gesamten Endenergienachfrage ergibt sich aktuell eine Struktur von drei Sektoren (Industrie, 

private Haushalte, Verkehr) mit Anteilen von jeweils knapp 30 % sowie dem GHD-Sektor als mit Abstand kleins-

tem Verbrauchssektor (14 %). In den letzten drei Dekaden sind die Anteile der Industrie und des GHD-Sektors 

leicht gesunken und die der privaten Haushalte und des Verkehrssektors deutlich gestiegen. Endenergie wird in 

Deutschland aktuell zu ca. 36 % zur Erzeugung mechanischer Energie (v.a. im Verkehrssektor), zu 33 % zur De-

ckung des Gebäudeenergiebedarfs (Raumwärme und Warmwasser) sowie zu 23 % für die Bereitstellung von 

Prozesswärme (v.a. in der Industrie) eingesetzt. Im Jahr 1990 wurde 80 % des Endenergiebedarfs über fossile 

Energieträger gedeckt und ein Anteil von 20 % über Strom und Fernwärme. Der Anteil der fossilen Energieträger 

am gesamten Endenergiebedarf ist leicht rückläufig, beträgt aber immer noch etwa zwei Drittel. Der Beitrag di-

rekt genutzter regenerativer Endenergieträger stieg bis zum Jahr 2022 auf ca. 10 %, der von Strom und 

Fernwärme erhöhte sich auf Werte von etwa 25 %. Mit Blick auf die Ausbauverpflichtung Deutschlands für er-

neuerbare Energien im Rahmen der Europäischen Union (von 40 % bis 2030) wurde bis 2023 ein Ausbau auf 22 

% des Bruttoendenergiebedarfs erreicht. In Bezug auf diese EU-rechtliche Verpflichtung befindet sich Deutsch-

land auf dem Zielpfad. 

Im Rahmen des Energieeffizienzgesetzes (EnEfG) hat der deutsche Gesetzgeber das Ziel definiert, das Niveau des 

Primärenergieverbrauchs im Jahr 2030 um 39,3 % (bezogen auf 2008) zu senken. Im Jahr 2023 wurde ein Rück-

gang des Primärenergieverbrauchs von 18 % erreicht. Ein erheblicher Teil des rückläufigen 

Primärenergieverbrauchs resultiert jedoch aus energiestatistischen Artefakten, die vor allem durch die primär-

energetische Bewertung der massiv steigenden Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie entstehen. Zur 

Erreichung des Ziels müsste der jährliche Rückgang des Primärenergiebedarfs vom langjährigen Mittelwert von 

2 auf 3 Prozentpunkte (bezogen auf 2008) erhöht werden. Die Anteile der fossilen Energieträger Braunkohle und 

Steinkohle sind stark und die Anteile von Erdgas und Mineralöl aktuell leicht rückläufig. Die Nutzung der Kern-

energie wurde zum 15. April 2023 beendet. 2023 übertraf der Anteil der erneuerbaren Energien am 
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Primärenergieaufkommen in Deutschland erstmals den summarischen Anteil von Braunkohle, Steinkohle und 

Kernenergie. 

2.1 Endenergie 

34. Die Trends für die zum Einsatz im Letztverbrauch abgesetzten Energieträger (Endenergie-

verbrauch) zeigen im Gesamtzeitraum seit 1990 mit Ausnahme einiger Anpassungsprozesse im 

Zuge der deutschen Vereinigung in der ersten Hälfte der 1990er Jahre relativ stetige Entwicklungs-

trends ohne gravierende Veränderungen der Entwicklungsdynamiken oder Strukturbrüche 

(Abbildung 2-1 und Abbildung 2-3). Der gesamte Endenergieverbrauch ist in den vergangenen drei 

Dekaden weitgehend stabil geblieben und zeigt erst seit 2010 eine leicht rückläufige Tendenz, wo-

bei die Krisenjahre 2009 (Wirtschaftskrise), 2020 (Pandemiekrise) und 2022 (Erdgas- und 

Energiepreiskrise) auch im Bereich des Endenergieverbrauchs deutlich erkennbar sind. Die Fort-

schritte bei der Effizienz des Brenn- und Kraftstoffeinsatzes sowie die endenergieseitigen 

Effizienzgewinne durch die fortschreitende Elektrifizierung sind damit durch die Wachstums- 

trends im Bereich der wirtschaftlichen und der demografischen Entwicklung sehr weitgehend 

kompensiert worden. 

35. Mit Blick auf die gesamte Endenergienachfrage ergibt sich aktuell eine Struktur von drei 

Sektoren (Industrie, private Haushalte, Verkehr) mit Anteilen von jeweils knapp 30 % sowie dem 

GHD-Sektor als mit Abstand kleinsten Verbrauchssektor. 

Abbildung 2-1:  Endenergieverbrauch nach Sektoren 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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Abbildung 2-2:  Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Sektoren  

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 
. 

36. Der Vergleich der realen Daten mit den Ergebnissen einer Temperaturbereinigung1 zeigt, 

dass sich für den Endenergieverbrauch insgesamt in einzelnen Jahren deutliche Abweichungen 

ergeben, die generellen Trends für die realen und die temperaturbereinigten Werte sich jedoch 

nicht verändern. Mit Blick auf die sektorale Struktur der Endenergienachfrage sind die folgenden 

langfristigen Trends festzuhalten (Abbildung 2-1): 

¶ Der gesamte Endenergieverbrauch der Industrie war insbesondere durch die Anpassungspro-

zesse nach der deutschen Vereinigung bis 1993 um 18 % unter den Vergleichswert von 1990 

gesunken. Nach diesem in der Industrie besonders stark ausgeprägten Sondereffekt, blieb der 

Endenergieverbrauch der Industrie bei leichten Schwankungen bis zum Jahr 2005 im Mittel 

auf dem zur Mitte der 1990er Jahre erreichten Niveau und stieg in den Folgejahren im Trend 

leicht an (+4 %). Nach einem starken Einbruch im Pandemiejahr 2020 (-5 % gegenüber dem 

Vorjahr) und einer deutlichen Erholung im Folgejahr (+9 %) ging er im Erdgas- und Energie-

preiskrisenjahr 2022 wieder um 8 % zurück. Dies entspricht einem Wert von 3 % unter dem 

 
1  Die Temperaturbereinigung erfolgte mit dem von der AG Energiebilanzen verwendeten Ansatz. Danach werden die der Raum-
wärmeerzeugung zuzurechnenden Anteile des energieträgerspezifischen Endenergieverbrauchs mit dem Verhältnis der klimatischen 
Rahmenbedingungen für das jeweilige Jahr zum langjährigen Mittel bereinigt. Als langjähriger Vergleichswert wird der Mittelwert der Jahre 
von 1990 bis zum jeweiligen Vorjahr verwendet. Als Indikator für die klimatischen Verhältnisse in den einzelnen Jahren nutzt die Experten-
kommission die von Eurostat veröffentlichten repräsentativen Heizgradtage für Deutschland (EUROSTAT 2024, JRC 2024). 
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Niveau von 1995 (bzw. 19 % unter dem von 1990), also den Endenergieverbrauchsniveaus, die 

in der zweiten Hälfte der 1990er Jahre erreicht wurden. Rückgänge des industriellen Endener-

gieverbrauchs in ähnlichen Dimensionen sind im Zeitraum seit 1990 nur für die Jahre 2009 

(Wirtschaftskrise in Folge der Banken- und Finanzkrise) sowie 1991 (Strukturwandel in den 

neuen Bundesländern) aufgetreten. Es ist jedoch darauf hinzuweisen, dass die Ursachen, aber 

auch die strukturellen bzw. die längerfristigen Ausstrahlungseffekte der vier genannten Kri-

sensituationen sich teilweise deutlich voneinander unterscheiden. Schließlich verändern die 

klimatischen Rahmenbedingungen den Endenergieverbrauch der Industrie nur in sehr gerin-

gem Maße. 

¶ Nochmals deutlich stärker gesunken ist der Endenergieverbrauch im GHD-Sektor. Als grund-

sätzliches Muster ist hier seit 1990 ein Rückgang von etwa 10 Prozentpunkten pro Dekade zu 

verzeichnen, wobei die zwischenjährigen Veränderungen sich in der Bandbreite von -15 bis 

+11 % bewegen, unter anderem als Folge der meteorologischen Rahmenbedingungen. Einen 

Sonderfall stellt hier das Jahr 2022 dar, hier ging der Endenergieverbrauch innerhalb nur eines 

Jahres um 13 % (im Vergleich zum Vorjahr) zurück, vor allem wohl als Folge der Energiepreis-

krise. Einen ähnlich gravierenden Einbruch des Endenergieverbrauchs der GHD-Sektoren war 

in den letzten drei Dekaden nur einmal (2009 als Folge der Banken- und Finanzkrise) zu ver-

zeichnen. Im Gegensatz zum Endenergieverbrauch der Industrie hat also die 

Pandemiesituation im Jahr 2020 den Endenergieverbrauch der GHD-Sektoren deutlich weni-

ger stark beeinflusst. Dies gilt auch mit Blick auf die temperaturbereinigten Größen.  

¶ Eine deutlich weniger stetige Entwicklung ergibt sich für den Endenergieverbrauch der priva-

ten Haushalte, wobei die zwischenjährigen Veränderungen v.a. temperatur- und teilweise 

lagerstandsbedingt deutliche Schwankungen aufweisen. Die Entwicklung der temperaturbe-

reinigten Größen zeigt im Bereich der privaten Haushalte deutlich geringere Schwankungen. 

Nach der deutschen Vereinigung wuchs der Endenergieverbrauch deutlich an und erreichte in 

der Dekade von 1995 bis 2005 ein Niveau von 10 bis 20 Prozentpunkten über dem Wert von 

1990, unter anderem als Folge der zunehmenden Wohnflächenausstattung im Bereich der pri-

vaten Haushalte. Danach gingen die Verbrauchsniveaus, unter anderem durch die 

Modernisierung von Gebäudehüllen und Heizungssystemen stetig auf etwa das Ausgangsni-

veau von 1990 zurück, zeigen aber seit 2019 wieder einen steigenden Trend. Auch im Jahr 

2022 ist der Endenergieverbrauch im Vergleich zum Vorjahr nur geringfügig abgesunken. Der 

Vergleich mit den temperaturbereinigten Größen zeigt, dass dieser Rückgang vor allem auf die 

klimatischen Rahmenbedingungen zurückzuführen ist. 

¶ Ein grundsätzlich unterschiedlicher Trend ist für den Endenergieverbrauch des Verkehrssek-

tors zu beobachten. Nach einem schnellen Anstieg in der ersten Hälfte der 1990er Jahre 

stabilisierte sich der Endenergieverbrauch (bei nur einzelnen Ausreißer-Jahren) bis zum Jahr 

2015 auf einem Niveau 10 % über dem des Basisjahres 1990, stieg dann nochmals deutlich um 

etwa 5 Prozentpunkte an, brach im Jahr 2020 um 16 % gegenüber dem Vorjahr ein, stieg aber 
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in den Folgejahren wieder deutlich und erreichte 2022 ein Niveau von 6 % über dem Ausgangs-

wert von 1990. Dominiert werden die Endenergieverbrauchstrends im Verkehrssektor sehr 

deutlich vom Straßenverkehr. Innerhalb des Straßenverkehrs ergeben sich durchaus unter-

schiedliche Trends.2 Der Endenergieverbrauch von Pkw stieg von 1990 bis zur 

Jahrtausendwende zunächst um ca. 3 bis 5 Prozentpunkte, stabilisierte sich dann wieder auf 

dem Niveau von 1990 und sank ab 2005 auf Werte von um die 10 % unter dem Ausgangswert 

von 1990. Im Krisenjahr 2020 sank der Endenergieverbrauch der Pkw um 10 % gegenüber dem 

Vorjahr und blieb auch 2021 auf etwa diesem Niveau und stieg 2022 wieder leicht an (+1,5 %). 

Für Nutzfahrzeuge und Busse stieg der Endenergieverbrauch in den 1990er Jahren massiv an 

und erreichte zur Jahrtausendwende ein Niveau von 56 % über dem Niveau von 1990. In der 

Folgedekade ging der Endenergieverbrauch wieder leicht zurück, stieg aber ab 2010 wieder 

deutlich an und erreichte im Jahr 2019 ein Allzeithoch von 60 % über dem Basisniveau von 

1990. Im Jahr 2020 sank der Endenergieverbrauch von Nutzfahrzeugen und Bussen leicht (3 % 

im Vergleich zum Vorjahr) und stabilisierte sich im Folgejahr auf diesem Niveau. Während Pkw 

im Jahr 1990 noch knapp drei Viertel des Endenergieverbrauchs im Straßenverkehr repräsen-

tierten, sank der Anteil bis zum Anfang der 2020er Jahre auf nur noch 60 %. 

Abbildung 2-3:  Endenergieverbrauch nach Energieträgern 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 

 
2  Die nach einzelnen Verkehrsbereichen differenzierten Endenergieverbräuche werden nur teilweise in den deutschen Ener-
giebilanzen, aber in vergleichsweise hoher Auflösung in den von Deutschland für die UNFCCC erstellten Nationalen Treibhausgasinventaren 
berichtet (Umweltbundesamt 2024). 
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37. Für die Struktur der Endenergienachfrage nach Energieträgern sind die folgenden langfristi-

gen Trends festzuhalten (Abbildung 2-3): 

¶ Der Verbrauch fossiler Brenn- und Kraftstoffe ist über den Gesamtzeitraum erheblich gesun-

ken, wobei sich für die unterschiedlichen Energieträger unterschiedliche Trends ergeben. 

Während Kohle im Bereich des Endenergieverbrauchs eine untergeordnete Rolle spielt und 

aktuell nur noch in wenigen Bereichen des Verarbeitenden Gewerbes in größerem Umfang 

eingesetzt wird (v.a. in der Stahl- und Zementindustrie), ist der Absatz von Mineralölprodukten 

im Zeitraum 1990 bis 2022 relativ stetig und insgesamt um ca. 25 % zurückgegangen. Im Ge-

gensatz dazu ist der Verbrauch fossiler Gase leicht angestiegen (+17 %); gleichwohl ist der 

Endenergieverbrauch fossiler Energieträger im Zeitraum von 1990 bis 2022 um insgesamt 24 

% gesunken. Der deutlichste Rückgang des Verbrauchs fossiler Energieträger ergab sich dabei 

mit -54 % für den Sektor Gewerbe/Handel/Dienstleistungen (GHD) sowie mit -36 % für das 

Verarbeitende Gewerbe und den Bergbau jenseits der Energiegewinnung. Der Verbrauchs-

rückgang bei Kohle, Mineralöl und fossilen Gasen in den privaten Haushalten lag etwas unter 

dem für den gesamten Endenergieverbrauch (-22 %), im Verkehrssektor blieb das Niveau im 

fossilen Segment der Kraftstoffnachfrage seit 1990 nahezu unverändert. 

¶ Der direkte Einsatz erneuerbarer Energien (Biomasse, Solarenergie, Umweltwärme) im Be-

reich des Endenergieverbrauchs hat seit 1990 um etwa den Faktor 15 zugenommen, wobei 

hier das sehr niedrige Ausgangsniveau zu berücksichtigen ist. Auch hier zeigen sich im Ver-

gleich der Sektoren deutliche Unterschiede. Während sich der Einsatz erneuerbarer Energien 

im GHD-Sektor seit 1990 fast verzwanzigfacht hat, ergab sich für die privaten Haushalte sowie 

die Industrie eine Zunahme um den Faktor 10. Diese Wachstumsraten sind jedoch auch im 

Kontext der Basisniveaus des Jahres 1990 einzuordnen. Von der Gesamtzunahme des Einsat-

zes erneuerbarer Energien im Endverbrauch entfällt ein Anteil von nahezu der Hälfte (48 %) 

auf die privaten Haushalte, jeweils knapp ein Fünftel (18 %) auf die Sektoren Industrie und 

GHD sowie der geringste Anteil von 16 % auf den Verkehrssektor. 

¶ Eine weitaus geringere Dynamik ergab sich für den Absatz von Strom an die Endverbraucher. 

Bis zum Zeitraum 2015 bis 2018 war der Einsatz von Strom gegenüber 1990 um 13 bis 14 % 

gestiegen, sank im Zuge der Krisenjahre ab 2020 dann jedoch wieder auf Werte, die aktuell 

nur noch wenig (5 %) über dem Ausgangsniveau von 1990 liegen. Die strukturellen Unter-

schiede zwischen den unterschiedlichen Endverbrauchssektoren sind jedoch sehr deutlich. 

Während der Stromverbrauch der privaten Haushalte in den 1990er Jahren relativ schnell an-

stieg, liegt er seitdem in einer Bandbreite von 10 bis 20 % über dem Bezugswert von 1990. 

Dies hat sich auch in den Krisenjahren am aktuellen Rand nicht geändert. In der Industrie ist 

dagegen in den Jahren seit 2020 der Stromverbrauch deutlich zurückgegangen und liegt um 

etwa 10 % unter den Durchschnittsniveaus der vergangenen zwei Dekaden. Deutlich gravie-

render wurden die Stromverbrauchsniveaus des GHD-Sektors durch die Krisenjahre seit 2020 

beeinflusst. Während hier bis 2019 ein Stromverbrauchswachstum von 25 % bis 30 % ggü. 
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1990 entstanden war, lag der Stromverbrauch im Jahr 2022 nur noch 5 % über dem Vergleichs-

niveau des Jahres 1990. Im Verkehrssektor entwickelte sich der Stromverbrauch bei insgesamt 

und im Vergleich zu den anderen Endverbrauchssektoren sehr geringen Niveaus im Zeitverlauf 

sehr uneinheitlich. 

¶ Eine ebenfalls vergleichsweise geringe Dynamik ergibt sich schließlich auch für die Fernwär-

melieferungen. Diese haben sich seit 1990 vergleichsweise uneinheitlich entwickelt und lagen 

im Jahr 2022 etwa auf dem Niveau des Vergleichsjahres 1990. 

38. Ob und inwieweit die Niveau- und Strukturveränderungen des Endenergieverbrauchs der 

Jahre ab 2020 allein Ergebnis der Krisen- bzw. Krisenbewältigungsprozesse sind oder auch schon 

erste Elemente struktureller Veränderungen (Verhaltensänderungen, verstärkte Elektrifizierungs-

prozesse) in größerem Umfang widerspiegeln ist derzeit auf der aggregierten Ebene des gesamten 

Endenergieverbrauchs noch nicht erkennbar. 

Abbildung 2-4:  Endenergieverbrauchs-Indikatoren 

 

Anmerkung: BEEV ς Bruttoendenergieverbrauch nach EU-Erneuerbaren-Richtlinie (vgl. spezifische Erläuterungen im nachste-
henden Text). 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), AGEE-Stat (2024), EnEfG und Berechnungen des Öko-
Instituts. 

39. Das Ziel für die Senkung des Endenergieverbrauchs für Deutschland wurde mit dem Ener-
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Niveau des Jahres 2008, d. h. einen Zielwert von 1.867 TWh festgelegt. Bis zum Jahr 2019 ergaben 

sich Entwicklungen ohne eindeutige Trends, im Mittel entstanden nach 2008 Nachfragesenkungen 
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Endenergieverbrauch wieder deutlich anstieg. Im Jahr der Erdgaskrise 2022 ging der Endenergie-

verbrauch wieder um etwa 3 Prozentpunkte zurück. Mit Blick auf die temperaturbereinigten 

Größen wurde im Jahr 2020 eine Minderung des Endenergieverbrauchs ggü. 2008 um knapp 7 % 

erreicht, für die Jahre 2021 und 2022 lagen die entsprechenden Werte bei jeweils knapp 6 %. Das 

Endenergie-Effizienzziel von 26,5 % wird damit nur erreichbar, wenn für den Zeitraum 2023 bis 

2030 ein jahresdurchschnittlicher Verbrauchsrückgang (bezogen auf die temperaturbereinigten 

Größen) von 2,6 Prozentpunkten (bezogen auf das Basisniveau von 2008) realisiert werden kann. 

40. Die Abbildung 2-4 zeigt die Entwicklung verschiedener Schlüsselindikatoren für die struktu-

relle Entwicklung des Endenergieverbrauchs in Deutschland. Der Anteil fossiler Energieträger am 

Endenergiebedarf bildet dabei einen Indikator für den Bedarf an direkter und indirekter Defossili-

sierung (d. h. im Endverbrauch bzw. im Umwandlungssektor). Der Anteil von Strom und 

Fernwärme vermittelt ein Bild darüber, welcher Anteil der Defossilisierung über den Umwand-

lungssektor erreicht wurde bzw. werden soll und der Anteil erneuerbarer Energieträger bildet 

einen Indikator für den Beitrag der erneuerbaren Energieträger zur Defossilisierung. 

¶ Der Anteil fossiler Energieträger am insgesamt nur leicht gesunkenen Endenergieverbrauch 

ging von knapp 80 % zum Beginn der 1990er Jahre bis 2007 auf etwas unter 70 % zurück, stag-

nierte auf diesem Niveau und ging erst im Verlauf der Krisenjahre ab 2020 auf einen Wert von 

etwa 66 % zurück. 

¶ Der Anteil von Strom und Fernwärme lag bis zur Jahrtausendwende auf einem Niveau von um 

die 20 %, stieg dann auf Werte von etwa 25 % und verblieb bis zum aktuellen Rand in dieser 

Größenordnung. Die zunehmenden Anteile von Strom und Fernwärme haben damit knapp ein 

Viertel der rückläufigen Aufkommensanteile fossiler Endenergieträger ersetzt. 

¶ Der Anteil direkt genutzter regenerativer Endenergieträger stieg in einer vergleichsweise ste-

tigen Entwicklung bis 2022 auf ein Niveau von ca. 10 %. Damit wurden knapp drei Viertel der 

Anteilsverluste fossiler Endenergieträger durch den direkten Einsatz erneuerbarer Energien 

kompensiert. 

41. Im Kontext der Erneuerbaren-Energien-Politik der Europäischen Union wird für die Entwick-

lung der erneuerbaren Energien eine andere Metrik verwendet, die erstens die Entwicklung der 

regenerativen Stromerzeugung einbezieht und zweitens auf eine andere Endenergie-Bezugsgröße 

abstellt. Der nach einem komplexen Regelwerk3 ermittelte Anteil der erneuerbaren Energien am 

sog. Bruttoendenergieverbrauch stieg von 6 % im Jahr 2004 auf knapp 21 % im Jahr 2022 sowie 

etwa 22 % im Jahr 2023 an (AGEE-Stat 2024). Der Vergleich zum Anteil direkt genutzter erneuer-

barer Energien zeigt, dass der Zuwachs des für die EU-Ziele genutzten Indikators bisher zum 

 
3  Für die Ermittlung des Erneuerbaren-Energien-Anteils wird der Einsatz von erneuerbaren Energien in der Stromerzeugung, im 
Verkehr sowie in den Bereichen Heizung und Kühlung auf den gesamten Endenergieverbrauch zuzüglich der Leitungsverluste bezogen. Für 
Wasserkraft und die Windstromerzeugung werden Normalisierungsrechnungen durchgeführt, um überjährige Schwankungen wegen des 
Wind- und Wasserangebots zu bereinigen. Im Bereich der Biomasse werden einige Biomassen nicht oder nur begrenzt angerechnet, auch 
sind für einige erneuerbare Energieträger Mehrfachanrechnungen möglich. Zudem werden Beiträge von grenzüberschreitenden Projekten 
angerechnet (Eurostat 2022). 
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größeren Teil durch die massiv zuwachsenden Anteile der erneuerbaren Stromerzeugung geprägt 

wird (vergleiche dazu Kapitel 3.1). 

42. Die Entwicklung der in Abbildung 2-4 gezeigten Indikatoren, insbesondere der nur wenig 

sinkende Anteil fossiler Energieträger am Endenergieverbrauch zeigen im Kontext der Transfor-

mation zur Klimaneutralität die große Bedeutung einer deutlich stärkeren und deutlich 

schnelleren Ablösung fossiler Energieträger durch Energieeffizienz, den Einsatz von im Umwand-

lungssektor dekarbonisierten Energieträgern (Elektrifizierung, Fern- und Nahwärme und zukünftig 

Wasserstoff bzw. seine Derivate). Mit Blick auf die in den letzten Jahren kaum veränderten Anteile 

fossiler Energieträger am gesamten Endenergieverbrauch wird aber auch deutlich, dass der EU-

Indikator zum Anteil erneuerbarer Energieträger am Bruttoendenergieverbrauch die Fortschritte 

der Dekarbonisierung im Bereich der Endenergiesektoren nur sehr unzureichend abbildet. Als ziel-

führende Fortschrittsindikatoren sollte der Anteilsausbau der erneuerbaren Energien gemäß der 

in der Erneuerbaren-Richtlinie der EU verankerten Methodik immer in den Kontext der Entwick-

lungen im Bereich der fossilen Energieträgeranteile im Endenergieverbrauch gestellt werden. 

Abbildung 2-5:  Endenergieproduktivität sowie Pro-Kopf-Verbrauch an Endenergie 

 
Anmerkung: Der zugrundeliegende Endenergieverbrauch bezieht sich auf die Original- sowie die temperaturbereinigten 
Werte, eine Lagerstandsbereinigung erfolgte nicht. 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), Destatis (2024) und Berechnungen des Öko-Instituts. 

43. Als Indikator für die Entwicklung des gesamten Endenergieverbrauchs nutzt die Bundesre-

gierung (BMWI 2021) die Endenergieproduktivität, die sich aus dem Endenergieverbrauch sowie 

dem Bruttoinlandsprodukt (in realen Preisen) ergibt und die somit ein Maß der Energieeffizienz 

der Wirtschaftsleistung bildet. Im Jahr 2022 lag die Endenergieproduktivität bei 384 ϵ/GJ bezogen 

0

25

50

75

100

125

0

50

100

150

200

250

300

350

400

450

500

1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025

G
J
 /
 E

W

ϵ
 
ό
н
л
м
р
ύ
 
κ
 
D
W

  Endenergieproduktivität Χ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘ

  Pro-Kopf-Endenergieverbrauch Χ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘ



Expertenkommission zum Energiewende-Monitoring 

 

40 

ŀǳŦ ŘƛŜ ŜŦŦŜƪǘƛǾŜƴ ²ŜǊǘŜ ōȊǿΦ отп ϵκDW ŀǳŦ ŘŜǊ .ŀǎƛǎ ŘŜǎ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜƴ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊπ

brauchs. Im Vergleich zum Vorjahr entspricht dies einer Steigerung von 4,9 %, wobei diese 

Steigerung der Endenergieproduktivität deutlich über dem Trend der Vorjahre liegt und maßgeb-

lich durch die klimatischen Rahmenbedingungen sowie wahrscheinlich auch die 

Energiekrisensituation geprägt ist (Abbildung 2-5). Die Zielsetzung der Bundesregierung sieht bis 

2050 eine Steigerung der Endenergieproduktivität von jährlich 2,1 % gegenüber dem Basisjahr 

2008 vor (BMWi 2010). Dieses Ziel wurde bisher nicht erreicht, über den Zeitraum 2008 bis 2022 

liegt die durchschnittliche jährliche Produktivitätssteigerung bei 1,6 % (effektiv) bzw. 1,5 % (tem-

peraturbereinigt). Zur Erreichung des im Energieeffizienzgesetz niedergelegten Endenergie-

Verbrauchsziels müsste auf Basis des temperaturbereinigten Endenergieverbrauchs und unter An-

nahme eines mittleren realen BIP-Wachstums von 0,5 % die Energieproduktivität von 2023 bis 

2030 jedoch um jahresdurchschnittlich 4,3 % steigen. 

Zur Eignung von Endenergieverbrauchs-Indikatoren als Steuerungsgröße 

Das Energieeffizienzgesetz (EnEfG) legt als Ziel die Senkung des Endenergieverbrauchs bis 2030 

um 26,5 % gegenüber dem Verbrauch von 2008 fest. Deutschland setzt damit die Anforderungen 

aus der europäischen Energieeffizienzrichtlinie um und leistet seinen Beitrag zum EU-Energieef-

fizienzziel. Dieses legt eine Obergrenze des Endenergieverbrauchs in der EU für 2030 auf 

763 Mio. t Rohöläquivalent für 2030 fest, was einer Reduktion um 11,7 % gegenüber dem im Jahr 

2020 für das Jahr 2030 geschätzten Endenergieverbrauch entspricht.  

Die Festlegung eines absoluten Endenergieverbrauchsziels ist mit Problemen behaftet, denn der 

Endenergieverbrauch ist stark mit der wirtschaftlichen Entwicklung korreliert, steigt also in kon-

junkturell guten Zeiten an und sinkt während einer Rezession. Abwanderung von 

energieintensiver Industrie würde zudem positiv zur Zielerreichung beitragen, auch dann, wenn 

dies zu vermehrtem Import von Gütern mit hohem CO2-Fussabdruck führt (Carbon Leakage). Das 

EnEfG regelt zwar, dass α[d]ie Bundesregierung ώΧϐ die Erreichung der Ziele ώΧϐ bei außergewöhn-

lichen und unerwarteten konjunkturellen Entwicklungen oder außergewöhnlichen und 

unerwarteten Bevölkerungsentwicklungen anpassen [kann]ά, allerdings ist unklar, wann eine au-

ßergewöhnliche und unerwartete konjunkturelle Entwicklung vorliegt.  

Insofern stehen die Ziele der Energieverbrauchssenkung einerseits und die Möglichkeiten für Wirt-

schaftswachstum anderseits in einem Spannungsverhältnis, sofern es nicht gelingt, 

Energieverbrauch und BIP ausreichend stark voneinander zu entkoppeln. In den Jahren 2008 bis 

2022 ist die Energieproduktivität nur um durchschnittlich 1,6 % pro Jahr gestiegen. Damit lag die 

Verbesserung in einer ähnlichen Größenordnung wie der globale Durchschnitt (IEA 2023)4. Bei ei-

ner Fortführung dieser Steigerungsrate der Energieproduktivität und unter Annahme der aktuell 

erwarteten wirtschaftlichen Entwicklung würde das Ziel nach EnEfG sehr klar verfehlt werden. 

 
4  Allerdings ist im gleichen Zeitraum die Bevölkerung in Deutschland um 5 % angestiegen (von 2008 bis 2022, Destatis 2023). 
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Eine deutliche Steigerung des Energieproduktivitätsfortschritts ist somit dringend geboten. Im Ab-

schlussdokument der COP28 hat sich Deutschland gemeinsam mit 124 weiteren Ländern dazu 

bekannt, die jährliche Effizienzverbesserung bis 2030 zu verdoppeln. (UNFCCC 2023). Durch Fort-

schritte insbesondere in der Elektrifizierung ist dieses Ziel prinzipiell erreichbar, bedarf aber 

dennoch deutlicher Anstrengungen. Es setzt an der relativen Verbesserung an, ohne ein absolutes 

Ziel des Endenergieverbrauchs festzusetzen, was ς in Kombination mit einem hohen Ambitionsni-

veau ς Vorteile bietet.  

Konjunkturelle Schwächephasen oder die Verlagerung von industrieller Produktion ins Ausland 

würden bei einem Indikator, der auf den Energieverbrauch abstellt, zur Zielerreichung beitragen.  

Eine Indikatorik, die an der Energieeffizienz oder der Energieproduktivität ansetzt, vermeidet 

diese Problematik. Die Umsetzung weniger energieintensiver Lebensstile (Suffizienz), die Elektrifi-

zierung oder die Reduktion des Energieverbrauchs durch die Dämmung von Gebäuden leisten in 

allen Ansätzen einen Beitrag zur Zielerreichung. Vor diesem Hintergrund sieht die Expertenkom-

mission einerseits den Wert von Endenergie-Kenngrößen bei sektoral differenzierten 

Bewertungen, weist aber andererseits auch auf den begrenzten Wert von Indikatoren hin, die auf 

den gesamten Endenergieverbrauch bezogenen sind. Die Betrachtung des absoluten Endenergie-

verbrauchs ebenso wie die der Endenergieintensität, deren deutliche Reduktion Ziele der 

aktuellen Energiepolitik sind, sollten immer auch im Kontext wirtschaftlicher Entwicklungen be-

wertet werden. 

 

44. Eine geeignete Messgröße zur Einordnung des Endenergieverbrauchs bildet schließlich auch 

der Pro-Kopf-Verbrauch an Endenergie. Wie die Abbildung 2-5 verdeutlicht, hat die sehr dynami-

sche demographische Entwicklung in Deutschland auch die Endenergienachfrage deutlich geprägt. 

Bei einem in den letzten Jahren insgesamt nur wenig sinkenden bzw. leicht steigenden Endener-

gieverbrauch ist der Endenergiebedarf pro Kopf der Bevölkerung bedingt durch den 

Bevölkerungszuwachs von über 3 Mio. Menschen seit 2008 deutlich gesunken. Insbesondere für 

die Krisenjahre ab 2020 zeigt sich aus der Überlagerung der Verbrauchs- und der demographi-

schen Effekte ein deutlicher Unterschied zur absoluten Entwicklung des Endenergieverbrauchs. 

Im Vergleich zum Basisjahr 2008 der Energieeffizienzverpflichtungen für Deutschland fällt der 

Rückgang des Pro-Kopf-Verbrauchs mit 10 bzw. 9 % (effektive bzw. temperaturbereinigte Werte) 

um etwa 3 Prozentpunkte stärker aus als für die effektiven bzw. temperaturbereinigten Absolut-

werte des Endenergieverbrauchs. 

45. Wie die Abbildung 2-5 verdeutlicht, hat die sehr dynamische demographische Entwicklung 

in Deutschland auch die Endenergienachfrage deutlich geprägt. Bei einem in den letzten Jahren 

insgesamt nur wenig sinkenden bzw. leicht steigenden Endenergieverbrauch ist der Endenergie-

bedarf pro Kopf der Bevölkerung bedingt durch den Bevölkerungszuwachs von über 3 Mio. 

Menschen seit 2008 deutlich gesunken. Insbesondere für die Krisenjahre ab 2020 zeigt sich aus 

der Überlagerung der Verbrauchs- und der demographischen Effekte ein deutlicher Unterschied 
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zur absoluten Entwicklung des Endenergieverbrauchs. Im Vergleich zum Basisjahr 2008 der Ener-

gieeffizienzverpflichtungen für Deutschland fällt der Rückgang des Pro-Kopf-Verbrauchs mit 10 

bzw. 9 % (effektive bzw. temperaturbereinigte Werte) um etwa 3 Prozentpunkte stärker aus als 

für die effektiven bzw. temperaturbereinigten Gesamtwerte des Endenergieverbrauchs. 

2.2 Endenergieanwendungen 

46. Mit Blick auf die technisch-wirtschaftlichen Optionen zur Ablösung fossiler Energieträger 

wie auch auf die entsprechenden politischen Maßnahmen sind neben der sektoralen Struktur des 

Endenergieeinsatzes auch die Struktur der Energieanwendungen von hoher Relevanz. Abbildung 

2-6 zeigt die Struktur der Endenergieanwendungen und deren Abdeckung mit fossilen Brennstof-

fen, Strom, Fernwärme und direkt eingesetzten erneuerbaren Energien: 

¶ Etwa 30 % des gesamten Endenergieeinsatzes von fossilen Brennstoffen entfällt aktuell auf die 

Raumwärmeerzeugung, etwa 5 % auf die Warmwasserbereitung und etwa 23 bis 24 % auf die 

Prozesswärmeerzeugung. Mechanische Antriebe, d. h. vor allem Fahrzeuge, repräsentieren ei-

nen Anteil von 40 % des gesamten Verbrauchs fossiler Brennstoffe. 

¶ Über die Hälfte des gesamten Fernwärmeverbrauchs wird für Raumwärme nachgefragt, etwa 

6 % für die Warmwasserbereitstellung sowie etwa 40 % für die Prozesswärme. 

¶ Der direkte Einsatz erneuerbarer Energien in den Endverbrauchssektoren erfolgt zu etwa 60 

% für Raumwärmezwecke, 8 bis 9 % für die Warmwasserbereitstellung sowie 15 bis 16 % für 

Prozesswärme. Auf den Bereich der mechanischen Antriebe (v.a. im Verkehrssektor) entfällt 

ein Anteil von ca. 16 % der insgesamt eingesetzten erneuerbaren Energien. 

¶ Stromanwendungen dominieren vor allem den Bereich der stationären Antriebe (ca. 35 % des 

gesamten Stromeinsatzes in den Endverbrauchssektoren), Prozesswärmeerzeugung (ca. 17 %) 

sowie für Beleuchtung (ca. 13-14 %), IKT-Anwendungen (ca. 11 %) und Kälteanwendungen (ca. 

10 %). Fahrzeugantriebe (ca. 5 % des gesamten Stromeinsatzes), Raumwärme (ca. 3 %), Warm-

wasserbereitstellung (ca. 4 %) spielen mit Blick auf den Stromverbrauch bisher nur eine 

untergeordnete Rolle. 
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Abbildung 2-6:  Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Anwendungsarten in 

Deutschland 

 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen und Berechnungen des Öko-Instituts. 

47. Die quantitativ größten Ablösenotwendigkeiten entstehen damit vor allem im Verkehrssek-

tor, gefolgt von den Gebäudewärmeanwendungen. An dritter Stelle hinsichtlich der 

Ablösungsnotwendigkeiten fossiler Brennstoffe steht die Prozesswärmeerzeugung, die jedoch mit 

Blick auf technische und wirtschaftliche Herausforderungen bzw. deren Vielfalt von großer Bedeu-

tung ist. 

2.3 Primärenergie  

48. Der Primärenergieverbrauch in Deutschland ist im Zeitraum von 1990 bis 2022 um gut 20 % 

gesunken. Ein signifikanter Rückgang des Primärenergieverbrauchs ergibt sich aber erst für den 

Zeitraum nach 2005, bis dahin bewegte sich das Niveau um die Ausgangswerte von 1990/1991. 

Im Jahrfünft nach 2006 ging der Primärenergieverbrauch um etwa 10 % zurück und reduzierte sich 

bis 2022 um nochmals etwa 10 Prozentpunkte. Ein erheblicher Teil dieses Rückgangs entfällt je-

doch auf die Krisenjahre 2020 und 2022, in denen der Rückgang des Primärenergieverbrauchs im 

Vergleich zum jeweiligen Vorjahr 7 bzw. 6 % betrug. Das Jahr 2023 war nach den im März 2024 

vorliegenden Daten durch einen weiteren Rückgang des Primärenergieverbrauchs (um ca. 9 %) 

geprägt, bedingt vor allem durch den Rückgang des Braunkohleeinsatzes (-23 %), des Steinkoh-

leeinsatzes (-18 %), des Einsatzes von Mineralölen (-7 %) und von Erdgas (-2 %). Die Beendigung 

der Kernenergienutzung in Deutschland zum 15. April 2023 führte im Jahresvergleich zu einem 
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Rückgang des Primärenergieaufkommens aus Kernenergie um 79 %. Das Aufkommen aus erneu-

erbaren Energien nahm im Jahr 2023 um 3 % zu. 

49. Ein erheblicher Teil des rückläufigen Primärenergieverbrauchs resultiert jedoch aus einem 

energiestatistischen Artefakt, das durch die primärenergetische Bewertung der massiv steigenden 

Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie entsteht (vgl. die folgende Box). 

Abbildung 2-7:  Entwicklung des Primärenergieverbrauchs in Deutschland 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AG-Energiebilanzen (2023a), AG Energiebilanzen (2023c) und Berechnungen des 
Öko-Instituts. 
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Zur sinkenden Aussagekraft der Kenngröße Primärenergieverbrauch 

Mit zunehmenden Anteilen der Stromerzeugung aus Solar- und Windkraft nimmt die Aussagekraft 

des Indikators Primärenergie deutlich ab. Der Grund dafür liegt in den energiestatistischen Kon-

ventionen zur Bilanzierung der Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie sowie aus 

Wasserkraft wie auch des Strom-Außenhandels. Die Energiebilanzen in Deutschland und der Eu-

ropäischen Union folgen hier den Konventionen der Internationalen Energieagentur, nach der 

Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie sowie Wasserkraft (ohne Pumpspeicherkraftwerke) 

und der Stromaußenhandel mit einem Umwandlungswirkungsgrad von 100 % in Primärenergie 

umgerechnet werden. Im Vergleich dazu wird die konventionelle Stromerzeugung mit der realen 

Umwandlungseffizienz bzw. die Kernenergie mit einem Standard-Umrechnungsfaktor (33 %) bei 

der Primärenergieberechnung berücksichtigt. Wird also eine Kilowattstunde konventioneller 

Stromerzeugung durch die gleiche Stromerzeugung aus Wind- oder Solarenergie ersetzt, sinkt die 

in der Energiebilanz ausgewiesene Primärenergie für diese Stromerzeugung bei einer Umwand-

lungseffizienz der konventionellen Stromerzeugung von z. B. 33 % um den Faktor von 3. Bei hohen 

Anteilen der Solar- und Windstromerzeugung entsteht durch diese energiestatistische Konvention 

ein massiver Rückgang des Primärenergieverbrauchs, der nicht als Energieeinsparung missinter-

pretiert werden sollte. 

 

50. Die Struktur des Primärenergieaufkommens in Deutschland ist mit Blick auf die Energieträ-

ger teilweise von vergleichsweise geringen Strukturänderungen, teilweise von gravierenden 

Verschiebungen gekennzeichnet (Abbildung 2-7): 

¶ Über den gesamten Zeitraum von 1990 bis 2023 bildet Mineralöl das größte Einzelsegment 

des Primärenergieaufkommens. Der Anteil stieg von 35 % in den 1990er Jahren relativ schnell 

auf etwa 40 %, stagnierte auf diesem Niveau und ging nach der Jahrtausendwende auf Anteils-

werte von etwa einem Drittel zurück. In den Jahren 2022 und 2023 lag der Primärenergieanteil 

bei 35 bzw. 36 %. Der höchste Verbrauch von Mineralöl in Deutschland wurde bisher im Jahr 

1999 erreicht. 

¶ Der Erdgasverbrauch stieg ebenfalls in den frühen 1990er Jahren deutlich an (von 15 auf ca. 

20 % im Jahr 1995), stagnierte dann bis etwa 2015 auf diesem Niveau und erhöhte sich dann 

auf Werte von über 25 %. Im Erdgas-Krisenjahr 2022 ging der Erdgasanteil am Primärenergie-

aufkommen für Deutschland erstmals seit 1990 und auch in einer signifikanten 

Größenordnung zurück und lag nach einer leichten Erholung im Jahr bei 2023 bei 25 % (2022: 

23 %). Der bisherige Spitzenverbrauchswert für Erdgas wurde im Jahr 2021 erreicht. 

¶ Der Primärenergieverbrauch an Braunkohle entwickelte sich im Wesentlichen in drei Phasen. 

Der Zeitraum 1990 bis 1995 war vor allem durch die Anpassungsprozesse in den neuen Bun-

desländern geprägt, der Primärenergieanteil für Deutschland insgesamt sank von 20 % auf 

etwa 12 %. Bis zum Jahr 2015 verblieb der Braunkohle-Anteil in dieser Größenordnung und 

ging danach auf etwa 8 bis 9 % zurück, stieg im Jahr der Erdgas-Krise 2022 aber im Vergleich 
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zum Vorjahr wieder auf 10 % an und ging im Jahr 2023 wieder auf gut 8 % zurück. Nur im Jahr 

2020 lag der Primärenergieanteil auf einem (um 0,2 Prozentpunkte) niedrigeren Wert. Der 

niedrigste Wert für die vor allem in der Verstromung eingesetzte Braunkohle im Zeitraum 1990 

bis 2022 ist für das Jahr 2020 zu verzeichnen. 

¶ Der Anteil des Primärenergieeinsatzes von Steinkohle (vor allem für die Verstromung und die 

Stahlerzeugung) blieb in der Dekade vor der Jahrtausendwende bei etwa 14 bis 15 % relativ 

stabil, sank dann bis 2010 auf etwa 12 %, verblieb bis 2018 auf etwa diesem Niveau und ging 

in den Folgejahren deutlich auf Werte von 8 bis 9 % zurück. Für die Jahre 2021 und 2022 sind 

für Steinkohle leichte Anstiege der Aufkommensanteils (1,4 bzw. 0,8 Prozentpunkte) zu ver-

zeichnen. Im Jahr 2023 wurde nach einem Rückgang ein Aufkommensanteil von leicht unter 9 

% erreicht. Auch für Steinkohle bildet das Jahr 2020 das Jahr mit dem bisher niedrigsten Ver-

brauchsniveau, im Jahr 2023 lag das absolute Niveau des Primärenergieverbrauchs an 

Steinkohle leicht über dem Wert von 2020. 

¶ Der Primärenergiebeitrag der Kernenergie bewegte sich bis zum Jahr 2010 auf einem Niveau 

von 11 bis 12 % und geht seitdem entsprechend der Abschaltreihenfolge der Kernenergie-

Ausstiegsbeschlüsse zurück. Für das Jahr 2022 ergab sich ein Primärenergieanteil von 3 %, für 

das Jahr 2023 von 0,7 % bevor er in 2024 auf Null fallen wird. 

¶ Die erneuerbaren Energien repräsentierten bis zur Jahrtausendwende von 1 auf 3 % steigende 

Primärenergieanteile, danach vergrößerte sich der Anteil relativ stetig und schnell und er-

reichte in den Jahren 2022 und 2023 Niveaus von 17,5 bzw. knapp 20 %.5 Erstmals übertraf 

der Anteil der erneuerbaren Energien am Primärenergieaufkommen in Deutschland den sum-

marischen Anteil von Braunkohle, Steinkohle und Kernenergie. 

51. Die Verwendung der Primärenergie hinsichtlich der Einsatzbereiche ist im Verlauf der letz-

ten drei Dekaden relativ stabil geblieben: 

¶ Ein Anteil von etwa 80 % des gesamten Primärenergieaufkommens wird in den Umwandlungs-

bereichen (Kraftwerke, Raffinerien, Kokereien etc.) eingesetzt. Die dort erzeugten (Sekundär-

) Energieträger bilden den größten Teil des Endenergieverbrauchs in den Endverbrauchsekto-

ren. 

¶ Die Endverbrauchssektoren Industrie, GHD, private Haushalte und Verkehr verbrauchten An-

fang der 1990er Jahre etwa 64 % des gesamten Energieaufkommens (aus dem direkten 

Primärenergieeinsatz wie z. B. bei Erdgas oder aus in den Umwandlungssektoren bereitgestell-

ten Energieträgern wie Mineralölprodukte oder Strom und Fernwärme), aktuell liegt dieser 

Wert bei über 70 %. 

¶ Ein Anteil von 7 bis 8 % der in Deutschland eingesetzten Primärenergie entfällt auf den nicht-

energetischen Einsatz (v.a. in der Chemieindustrie). 

 
5  Auf die Problematik der primärenergetischen Bewertung der Solar- und Windenergie und die damit einhergehende tenden-
zielle Unterschätzung der erneuerbaren Energien sei hier nochmals hingewiesen (vgl. Box in Kapitel 2.3). 
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52. Im Saldo von Energie-Importen und -Exporten ist der Netto-Importanteil am inländischen 

Primärenergieverbrauch von 58 % im Jahr 1990 auf etwa 70 % im Jahr 1995 gestiegen (vor allem 

durch die Ablösung der Braunkohlenutzung in den neuen Bundesländern) und ist seitdem auf etwa 

diesem Niveau konstant. Gleichwohl haben sich signifikante strukturelle Veränderungen ergeben. 

Während bis zur Jahrtausendwende nur vergleichsweise geringe Energiemengen (re-) exportiert 

wurden, stieg dieser Anteil in den Folgejahren deutlich und ab 2018 massiv an. Seitdem wird etwa 

ein Drittel der importierten Energieträger in verarbeiteter Form (v.a. Mineralölprodukte) oder di-

rekt (Erdgas) wieder exportiert (vgl. dazu Kapitel 4). 

53. Auch wenn die Aussagekraft des Verbrauchsindikators Primärenergie mit dem Ausbau der 

Wind- und Solarenergienutzung zunehmend geringer wird, hat der deutsche Gesetzgeber mit dem 

Energieeffizienzgesetz (EnEfG) auch einen Zielwert für das Niveau des Primärenergieverbrauchs 

im Jahr 2030 gesetzt. Wiederum bezogen auf das Basisniveau des Jahres 2008 soll der Primärener-

gieverbrauch um 39,3 % gesenkt werden. Mit deutlich größerer Stetigkeit als für den 

Endenergieverbrauch wurde bis zum Jahr 2022 ein Rückgang des Primärenergieverbrauchs von 17 

bzw. 19 % in den Krisenjahren 2020 und 2022, 13 % für das Zwischenjahr 2021 sowie 25 % für das 

Jahr 2023 erreicht. Wird das Jahr 2023 als Ausgangspunkt gesetzt, so müsste ein jahresdurch-

schnittlicher Rückgang des Primärenergiebedarfs in den Jahren von 2024 bis 2030 von etwa 3 

Prozentpunkten (bezogen auf 2008) erzielt werden, im Vergleich zur jahresdurchschnittlichen Re-

duktion des Primärenergiebedarfs im Zeitraum 2008 bis 2023 entspricht dies einer Zunahme von 

ca. einem Prozentpunkt. 

 

- g 
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3. Strom  

Das Wichtigste in Kürze 

Stromverbrauch, Erzeugung und Handel 

Elektrische Energie nimmt für die Erreichung der Klimaneutralität eine Schlüsselrolle ein. In den vergangenen 

Jahren war der Stromverbrauch zwar rückläufig und erreichte 2023 mit 525 TWh (brutto) den niedrigsten Stand 

seit 1990. Eine dauerhafte Fortsetzung dieser Entwicklung ist jedoch nicht zu erwarten, da im Zuge der Elektrifi-

zierung zusätzliche Strombedarfe, z. B. durch Wärmepumpen, Elektromobilität, elektrifizierte industrielle 

Prozesse oder Elektrolyseure entstehen. Ein Ausbau dieser neuen Technologien hat bereits begonnen. Ihr Strom-

verbrauch macht insgesamt erst wenige Prozent des nationalen Stromverbrauchs aus, jedoch mit steigender 

Tendenz. Der Stromverbrauch von Wärmepumpen stieg auf 4,5 TWh und jener von Elektrofahrzeugen auf 

2,5 TWh in 2022. Im Bereich Elektrolyse gibt es derzeit noch keinen nennenswerten Stromverbrauch, jedoch sind 

bis 2030 Elektrolyseprojekte mit einer Gesamtleistung von rund 10,1 GW geplant.  

Noch stärker als der Bruttostromverbrauch fiel 2023 die Bruttostromerzeugung. Dies führte dazu, dass Deutsch-

land erstmals seit 2003 zum Nettostromimporteur wurde. Die Gründe hierfür lagen unter anderem in der 

gestiegenen Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien in Europa, dem deutschen Kernenergieausstieg und 

dem gesunkenen Stromverbrauch in den Nachbarländern. In dieser Marktsituation wurde häufig fossile Strom-

erzeugung aus deutschen Kraftwerken durch günstigere Importe verdrängt. Dies ermöglichte es Deutschland, 

Strom im Großhandel günstig aus dem Ausland zu beziehen. Entgegen einigen Darstellungen in der öffentlichen 

Diskussion lässt sich nicht genau quantifizieren, aus welchen Ländern bzw. aus welchen Quellen (erneuerbar, 

fossil, Kernenergie) der Strom zu jedem Zeitpunkt stammt, der nach Deutschland importiert wird. Zwar werden 

kommerzielle Austausche zwischen elektrisch benachbarten Ländern veröffentlicht, aber diese stellen keine bi-

lateralen Handelsergebnisse dar. Maßgeblich für die Import- und Exportsituation von Strom im europäisch 

gekoppelten Markt sind die Netto-Exportpositionen aller beteiligten Länder.  

Es ist ebenfalls zu beobachten, dass der Unterschied zwischen der Brutto- und der Nettostromerzeugung in den 

vergangenen Jahren kontinuierlich kleiner wurde, da anteilig mehr Strom aus erneuerbaren Energien erzeugt 

wurde. Diese Stromerzeugung weist einen geringeren Kraftwerkseigenbedarf auf. Andererseits steigt der Anteil 

an Ausfallarbeit, d. h. an Strommengen, die aufgrund von Netzengpässen nicht ins Stromnetz eingespeist werden 

konnten (8,1 TWh in 2022). 

Ausbau der erneuerbaren Energien  

Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Quellen stieg in den vergangenen Jahren weiter an, wobei die Windener-

gie und Photovoltaik den weitaus größten Anteil des Zuwachses ausmachten. 2023 stammte etwas über die 

Hälfte des in Deutschland verbrauchten Stroms (51,6 %) aus erneuerbaren Quellen, was einem deutlichen Plus 

gegenüber dem Vorjahr (46,2 %) entspricht. Die bisherige Entwicklung macht eine Erreichung des Ziels eines EE-

Anteils von 80 % am Bruttostromverbrauch prinzipiell möglich, erfordert jedoch in den kommenden Jahren wei-

tere und steigende Anstrengungen für einen zügigen Ausbau der Photovoltaik sowie vor allem der Windenergie 

an Land und auf See.  

2023 wurden Photovoltaikanlagen mit einer Leistung von rund 14,6 GW zugebaut, was den größten Zubau eines 

Jahres überhaupt in Deutschland darstellt. Ausschreibungen zur Förderung von Photovoltaikanlagen sind regel-

mäßig überzeichnet. Bei der Windenergie an Land stieg der jährliche Zubau seit 2019 zwar langsam wieder an 

(2023: +3,0 GW; höchster jährlicher Zubau bisher knapp 5 GW in 2017), befindet sich aber nach wie vor auf einem 

niedrigen Niveau im Vergleich zu dem, was zur Erreichung der Ziele des EEG erforderlich ist. Nur in zwei der 
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letzten acht Ausschreibungsrunden wurden die ausgeschriebenen Gebotsmengen ausgeschöpft. Die erste von 

vier Ausschreibungen im Jahr 2024 war erneut unterzeichnet (1,8 von 2,5 GW). Langwierige Planungs- und Ge-

nehmigungsprozesse und eine geringe Flächenverfügbarkeit stellen weiterhin Hemmnisse für den zügigen 

Ausbau dar. Ein Blick auf die in 2023 erteilten Genehmigungen (>70 % mehr genehmigte Leistung als 2022) lässt 

jedoch erwarten, dass der Windenergieausbau in Deutschland langsam wieder Fahrt aufnimmt. 

Aufgrund der hohen Konzentration der Lieferländer vor allem bei der Versorgung mit Photovoltaikmodulen, so-

wie angesichts des hohen Preisdrucks (durch chinesische Module), die die deutsche und europäische 

Solarindustrie stark unter Druck setzen, werden Forderungen nach einer Unterstützung dieser Industrien laut. 

Hier ist die europäische Perspektive wichtig und sollte vor nationalen Maßnahmen stehen. Des Weiteren muss 

darauf geachtet werden, dass der Wettbewerb innerhalb der Branche durch spezielle Förderungen nicht verzerrt 

wird und neu einsteigende Unternehmen nicht benachteiligt werden. Im Bereich der Windenergie zeigen sich 

bei der Verfügbarkeit von Konverter-Stationen exemplarisch die Auswirkungen unzureichender infrastruktureller 

Rahmenbedingungen für den Ausbau. Die Entwicklung, eine Konverterproduktion in Europa auf- und auszu-

bauen, ist aus Sicht der Expertenkommission begrüßenswert, um diesem Mangel zu begegnen. 

Kohleausstieg 

Das deutsche Kohleausstiegsgesetz aus dem Jahr 2020 sieht einen geordneten Stilllegungspfad für die Braun-

kohle- und Steinkohlekapazitäten bis 2038 vor. Im Koalitionsvertrag von SPD, Grünen und FDP hat die 

Bundesregierung vorgesehen, den Kohleausstieg idealerweise auf das Jahr 2030 vorzuziehen. Im Jahr 2022 wurde 

ein schnellerer Ausstieg aus der Braunkohle im Rheinischen Revier beschlossen. Zugleich wurden in den Jahren 

2022 und 2023 aufgrund der Energiekrise Stilllegungen von Kohlekraftwerken hinausgezögert, um Erdgas als 

Brennstoff einzusparen. Diese Maßnahmen sind zum 31.03.2024 ausgelaufen.  

Verschiedene energiewirtschaftliche Studien deuten darauf hin, dass ein beschleunigter Kohleausstieg vor 2038 

in Deutschland möglich ist. Wichtige Bedingungen für den friktionsarmen Kohleausstieg sind der ambitionierte 

Ausbau erneuerbarer Energien, der Zubau an regelbaren Gaskraftwerken, deren Betrieb mittelfristig mit Was-

serstoff möglich sein muss, sowie der Aus- und Aufbau der Netze für Strom und Wasserstoff. Die 

durchschnittlichen Strompreise würden aufgrund ähnlicher variabler Kosten von Gas- und Kohlekraftwerken 

nicht stark beeinflusst. Durch den vorgezogenen Kohleausstieg können sich in Abhängigkeit von den energiewirt-

schaftlichen Rahmenbedingungen Rückwirkungen auf Stromimporte und die Verfügbarkeit gesicherter Leistung 

ergeben.   

Bei den absehbaren CO2-Preisen dürfte der Kohleausstieg im Wesentlichen marktgetrieben stattfinden. Auf zu-

sätzliche Kompensationszahlungen an Unternehmen für die Stilllegung ihrer Kohlekraftkapazitäten sollte daher 

verzichtet werden. Um den emissionssenkenden Effekt des Kohleausstiegs abzusichern, sollten freiwerdende EU-

ETS-Zertifikate vollständig aus dem Markt genommen und stillgelegt werden. 

Netze 

Die Stromnetzinfrastruktur spielt eine entscheidende Rolle für ein funktionierendes Energiesystem. Die Infra-

struktur fällt in den Zuständigkeitsbereich der Netzbetreiber, die der Regulierung durch die Bundesnetzagentur 

(BNetzA) unterliegen. Zu ihren Hauptaufgaben zählen nicht nur der sichere Betrieb des Netzes, sondern auch die 

Instandhaltung und Optimierung der bestehenden Infrastruktur sowie insbesondere der Netzausbau als Voraus-

setzung für das Erreichen der Klimaneutralität bis 2045. Besondere Herausforderungen für den Ausbau und 

sicheren Betrieb der Netzinfrastrukturen ergeben sich durch den angestrebten Anteil erneuerbarer Energien am 

Bruttostromverbrauch von 80 % bis zum Jahr 2030 und den beschleunigten Kohleausstieg (idealerweise bis 

2030).  
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Die Systemdienstleistungskosten stiegen 2022 im Vergleich zu 2021 um 66,7 % auf einen neuen Höchstwert von 

рΣтт aǊŘΦ ϵΣ ƘŀǳǇǘǎŅŎƘƭƛŎƘ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴŜǊ 9ƴƎǇŀǎǎƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘƪƻǎǘŜƴ όǳƳ урΣ8 % ŀǳŦ пΣнр aǊŘΦ ϵύΦ Lƴ 

diesem Zeitraum sind die durchschnittlichen Redispatchkosten für konventionelle Kraftwerke insbesondere auf-

ƎǊǳƴŘ ŘŜǊ ǎŜƛǘ нлнм ƛƳ wŀƘƳŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǇǊŜƛǎƪǊƛǎŜ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴŜƴ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ Ǿƻƴ пфΣтт ϵκa²Ƙ ŀǳŦ 

ммтΣоо ϵκa²Ƙ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴ (plus 135,8 %). Für die ersten drei Quartale des Jahres 2023 zeichnet sich eine leichte 

Entspannung bei den Engpassmanagementkosten ab, sie liegen allerdings weiterhin deutlich über dem Niveau 

der Vorjahre. Die Summe aller Einspeisereduzierungen (konventionell wie erneuerbar) im Verhältnis zur Brut-

tostromerzeugung ist 2022 auf einen neuen Höchstwert von 3,2 % angestiegen. Um die deutlich angestiegenen 

Abregelungen von Erneuerbaren zu reduzieren, wurde Ende 20но Řŀǎ LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά Ŝƛƴπ

geführt, bei dem für noch festzulegende Entlastungsregionen prognostizierte Abregelungsstrommengen an 

berechtigte Verbraucher gegeben bzw. verauktioniert werden. Der Mechanismus kann aus Sicht der Experten-

kommission das grundsätzliche Fehlen lokaler Preissignale für eine effiziente Engpassbewirtschaftung nicht 

beheben und ist mit einem hohen Bürokratieaufwand und potentiellen Fehlanreizen für den Stromhandel ver-

bunden. Eine Alternative wäre die Stärkung lokaler Preissignale für einen effizienten Dispatch und eine 

systemdienlichere Verortung von Verbrauchern und Erzeugern sowie die weitere Flexibilisierung des Energiesys-

tems zusammen mit gut ausgestalteten Instrumenten zur systemdienlichen Einbindung dieser Flexibilität. 

Zum Erreichen der Klimaschutzziele ist ein schneller und umfangreicher Netzausbau von zentraler Bedeutung. 

Ein Vergleich der Zielpfade aus dem Netzausbaumonitoring für die Gesamtinbetriebnahme der gesetzlich vor-

geschriebenen Leitungsvorhaben nach dem Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) und dem Bundesbedarfsplan-

gesetz (BBPlG) zwischen dem jeweils ersten Netzausbaumonitoring, dem Jahr 2019 (vgl. EWK 2021) und dem 

Stand nach dem ersten Halbjahr 2023 zeigt eine weitere Verzögerung des Übertragungsnetzausbaus. Aus Sicht 

der Expertenkommission lässt das Netzausbaumonitoring das Ausmaß der Verzögerungen nur unzureichend er-

kennen. Um weitere Verzögerungen beim Netzausbau frühzeitig zu erkennen und angemessen reagieren zu 

können, ist ein umfangreiches und transparentes Monitoring der Wirksamkeit der beschlossenen Maßnahmen 

von zentraler Bedeutung. 

Auch in den Verteilnetzen ist ein umfangreicher Ausbau erforderlich. Während dieser bisher vor allem durch die 

Einbindung der erneuerbaren Energien getrieben war, erfordern zunehmend auch die neuen Verbraucher (v. a. 

Wärmepumpen und Ladestationen für Elektrofahrzeuge) eine Verstärkung und Erweiterung der (Mittel- und Nie-

derspannungs-)Netze. Gingen frühere Studien und Szenarien noch davon aus, dass der Investitionsbedarf in die 

Verteilnetze auf einem etwa gleichen Niveau bleiben würde wie historische Werte, so stiegen die Investitionen 

in die Verteilnetze in den vergangenen Jahren in der Realität kontinuierlich an. Neuere Studien gehen nun von 

weiter steigenden Investitionen aus. Dies macht es insbesondere erforderlich, dass Netzbetreiber ausreichend 

Eigenkapital einsetzen können, was in einem Zielkonflikt zu niedrigen Netzentgelten stehen kann. Hier müssen 

ausgewogene Lösungen gefunden werden, um die nötigen Investitionen finanzieren zu können. Um die Beein-

trächtigung der Bevölkerung durch den Netzausbau zu minimieren, sollten zudem Synergien mit anderen 

Infrastrukturmaßnahmen wie dem Fernwärme- oder Glasfaserausbau genutzt werden. 

Mit dem Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (Version 2023) erfolgte bereits der achte Durchgang der Be-

ŘŀǊŦǎŜǊƳƛǘǘƭǳƴƎ ŦǸǊ Řŀǎ ŘŜǳǘǎŎƘŜ «ōŜǊǘǊŀƎǳƴƎǎƴŜǘȊΣ ǿŜƭŎƘŜǊ ŜǊǎǘƳŀƭƛƎ Ŝƛƴ ǎƻƎŜƴŀƴƴǘŜǎ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘǎƴŜǘȊά 

berücksichtigt, das die Erreichung der Klimaneutralität bis 2045 ermöglicht. Die Expertenkommission begrüßt 

diesen Ansatz, empfiehlt allerdings eine breitere Spreizung der Szenarien in Betracht zu ziehen und zentrale An-

nahmen wie die Verortung der Elektrolyseure oder die Interkonnektorkapazität in den Szenarien oder in 

zusätzlichen Sensitivitätsanalysen zu variieren. Angesichts des identifizierten deutlichen Anstiegs der Netzkosten 
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im NEP 2037/2045 (2023) im Vergleich zu vorherigen Versionen betont die Kommission die Notwendigkeit, wei-

tere Optionen zur Kostensenkung zu prüfen, wie beispielsweise die Umstellung von Erdkabeln auf Freileitungen 

bei Gleichstrom-Projekten.  

Die Expertenkommission empfiehlt außerdem, dass eine höhere Konsistenz bei den zentralen Annahmen, wie 

beispielsweise der residualen Spitzenlast, zwischen den verschiedenen Monitoring- und Planungs-Prozessen, die 

im Auftrag der Bundesregierung sowie im EU-Kontext erfolgen, hergestellt wird. Dies kann beispielsweise mit 

Hilfe eines langfristigen, sektorübergreifenden Szenariorahmens geschehen, der die Grundannahmen für all 

diese Prozesse vereinheitlicht. Vor diesem Hintergrund begrüßt die Expertenkommission den bereits begonne-

nen Prozess zur Entwicklung einer gemeinsamen langfristigen Systementwicklungsstrategie (SES) und zur 

Vereinheitlichung der Netzplanungsprozesse für Strom, Gas und Wasserstoff sowohl auf nationaler als auch auf 

europäischer Ebene. Sie weist aber auch darauf hin, dass das zukünftig benötigte CO2-Netz in die Überlegungen 

zur Systementwicklungsstrategie dringend einbezogen werden sollte. 

Angesichts der hohen Vorleistungskosten im Bereich der Netzinfrastrukturen, die aus dem in den verschiedenen 

Sektoren perspektivisch stark steigenden Strombedarf bei vergleichsweise hohen Unsicherheiten über die zeitli-

che Komponente dieses Strombedarfswachstums resultieren, hält die Expertenkommission die Prüfung von 

Modellen zur zeitlichen Verlagerung der Überwälzung auf die Netznutzungsentgelte wie im Bereich Wasserstoff 

όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎƪƻƴǘƻάύ ŦǸǊ ǎƛƴƴǾƻƭƭΦ 

Flexibilität 

Bei der Entwicklung von Flexibilität für das Elektrizitätssystem war vor allem ein sehr dynamischer Zubau von 

Speicherkapazitäten zu beobachten. Ende 2023 war die installierte Leistung von Batteriespeichern mit 7,5 GW 

bereits größer als die von Pumpspeicherkraftwerken in Deutschland. Die durchschnittliche Speicherkapazität der 

Batteriespeicher ist mit rund 1,5 kWh je kW deutlich geringer als bei den Pumpspeicherkraftwerken (rund 6 kWh 

je kW), d. h. Batteriespeicher sind eher für den kurzfristigen Einsatz ausgelegt. Es bestehen vor allem für Heim-

speicher derzeit kaum Anreize, diese gesamtsystemdienlich einzusetzen, sondern sie dienen vorwiegend der 

Eigenverbrauchsoptimierung von Photovoltaikanlagen. Weitere prinzipielle Flexibilitätsoptionen wie steuerbare 

Wärmepumpen und Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge wurden ebenso ausgebaut, werden aber aufgrund 

fehlender Anreize ebenfalls bisher nicht zur Unterstützung des Systembetriebs eingesetzt. Hier ist durch den nun 

verbindlich festgelegten Rollout von intelligenten Messsystemen sowie durch neue Regelungen wie z. B. § 14a 

EnWG ein Einstieg gemacht, um zukünftig auch Lastflexibilität stärker zur Unterstützung des Systembetriebs ein-

zubinden. Eine weitere Entwicklung zur verbesserten Nutzung von Flexibilität würde die Ermöglichung variabler 

und dynamischer Netzentgelte darstellen. Diese sollten im Zuge einer grundsätzlichen Überarbeitung der 

Netzentgeltsystematik möglichst bald betrachtet werden. 
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3.1 Stromverbrauch, Erzeugung und Handel 

3.1.1 Erzeugung und Verwendung von Strom 

54. Der Stromverbrauch machte in den vergangenen Jahren rund ein Fünftel des gesamten En-

denergieverbrauchs in Deutschland aus, mit steigender Tendenz. Durch eine zunehmende 

Elektrifizierung ist davon auszugehen, dass dieser Anteil zukünftig weiter steigen wird. Elektrischer 

Strom wird somit zum zentralen Energieträger auf dem Weg zur Klimaneutralität.  

55. Insgesamt war der deutsche Bruttostromverbrauch in den Jahren seit 2017 rückläufig (vgl. 

Abbildung 3-1). Im ersten Jahr der Corona-Pandemie ging er deutlich stärker zurück, da sich Ver-

brauchsmuster änderten und die Wirtschaftsleistung gegenüber dem Vorjahr niedriger war. 2023 

sank der Stromverbrauch demgegenüber noch einmal spürbar. Das Jahr war geprägt von einer 

sinkenden industriellen Produktion (auch wenn beim Bruttoinlandsprodukt seit 2020 jährlich ein 

Wachstum zu verzeichnen war). Gleichzeitig ist davon auszugehen, dass aufgrund der hohen 

Strompreise in 2022 und vor allem im Jahr 2023 investive und verhaltensbasierte Sparmaßnahmen 

ergriffen worden sind, die den Verbrauch insgesamt minderten. Im Jahr 2023 wurden in Deutsch-

land (brutto) 525,5 TWh Strom verbraucht (AGEB 2024b), was den niedrigsten Wert seit 1990 

darstellt.  

Abbildung 3-1:  Netto- und Bruttostromerzeugung und Bruttostromverbrauch in Deutsch-

land 2000-2023 

 

Anmerkung: Mit Berücksichtigung von Pumpspeichereinheiten 
Quelle: AG Energiebilanzen (AGEB 2023a). 
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56. Während bis 2012 der Bruttostromverbrauch und die Brutto- und Nettostromerzeugung na-

hezu parallel verliefen, entkoppelten sich diese ab 2012 zunehmend. Der Bruttostromverbrauch 

sank, während die Stromproduktion stieg, was zu hohen Stromexporten führte. Im Jahr 2023 

kehrte sich dieses Verhältnis um, und Deutschland importierte netto Strom (vgl. Kapitel 3.1.2). 

Ebenfalls ist zu beobachten, dass die Differenz zwischen Netto- und Bruttostromerzeugung in den 

letzten fünf Jahren stark abgenommen hat. Dies liegt in der geänderten Erzeugungsstruktur be-

gründet. Windkraft- und Photovoltaikanlagen weisen einen deutlich niedrigeren 

Stromeigenbedarf auf als konventionelle Kraftwerke; erstere hatten einen gestiegenen, letztere 

einen gesunkenen Anteil an der Stromerzeugung in Deutschland. Weitere Faktoren, die den Un-

terschied zwischen Brutto- und Nettostromerzeugung ausmachen, sind Netzverluste. Aufgrund 

von Netzengpässen abgeregelte Strommengen zählen hingegen nicht zum Bruttostromverbrauch. 

Die Entwicklung dieser Mengen (Ausfallarbeit durch Abregelung) werden in Kapitel 3.4.1 darge-

stellt.  

57. Ungeachtet des sinkenden Trends im Stromverbrauch wird zukünftig ein steigender Strom-

bedarf erwartet. Die Elektrifizierung in den Endverbrauchssektoren Gebäude, Mobilität und 

Industrie ist eine zentrale Defossilisierungsstrategie und bewirkt einen Wechsel von anderen Ener-

gieträgern auf elektrische Energie. In Szenarienstudien, die Wege zur Klimaneutralität für 

Deutschland bis 2045 aufzeigen, wird von einem Nettostromverbrauch von 467 bis 648 TWh im 

Jahr 2030 und 683 bis 961 TWh im Jahr 2045 ausgegangen (ESYS 2023, Prognos et al. 2022). Das 

wäre eine Verdopplung des heutigen Nettostromverbrauchs von 466 TWh im Jahr 2023 (AGEB 

2024b). Die Bundesregierung geht für 2030 von einem Strombedarf von 750 TWh (brutto) aus 

(BMWK 2024) und orientiert sich damit am oberen Rand der Szenarienwerte. Im Netzentwick-

lungsplan wird ein noch höherer jährlicher Nettostrombedarf von 888 bis 989 TWh im Jahr 2037 

und 1.100 bis 1.259 TWh im Jahr 2045 angenommen (BNetzA 2023b). 

58. Eine der Stromanwendungen, die den Strombedarf zukünftig ansteigen lassen wird, sind 

Wärmepumpen zum elektrischen Heizen. Das aktuelle Ziel der Bundesregierung ist es, jährlich 

500.000 neue Wärmepumpen zu installieren. Im Netzentwicklungsplan werden Stromverbräuche 

für Wärmepumpen von 79 bis 114 TWh für 2037 und 91 bis 118 TWh für 2045 angenommen. Für 

die Vergangenheit wird der Verbrauch von Heizstrom ab dem Jahr 2014 im Monitoringbericht der 

Bundesnetzagentur ausgewiesen und ist in Abbildung 3-2 dargestellt. Der Verbrauch von Wärme-

pumpen-Heizstrom ist von 2 TWh im Jahr 2013 auf 4,5 TWh im Jahr 2022 gestiegen, wobei nicht 

alle Wärmepumpen-Anschlüsse einen Heizstromvertrag haben und daher nur ein Teil dieses 

Stromverbrauchs erfasst wird. Von den in 2022 bestehenden 1,7 Mio. Wärmepumpen bezogen 

nur 0,7 Mio. Heizstrom, siehe Abbildung 3-2. Heizstromverträge haben in der Regel einen gerin-

geren Arbeitspreis als Haushaltsstromverträge und erlauben im Gegenzug eine temporäre 

Abschaltung zur Netzentlastung. Jedoch erfordert dies einen separaten Stromzähler, wofür fixe 

Kosten hinzukommen. Dies lohnt sich also nur ab einem bestimmten Stromverbrauch der Wärme-

pumpe (Verbraucherzentrale 2024; Fraunhofer IEG 2017). Der Anteil an Wärmepumpen mit 



Bericht 

 

55 

Heizstromvertrag schwankte in den Jahren 2014 bis 2022 zwischen 43 % und 48 % (mit einer Aus-

nahme im Jahr 2021 mit 54 %; 2022 dann wieder 44 %). Die Schwankungen gehen vermutlich auf 

Preisentwicklungen für Wärmepumpen-Heizstromverträge zurück. Durchschnittliche Heizstrom-

preise stiegen 2022 und 2023 an, und neue Stromverträge waren insbesondere im Jahr 2022 

deutlich teurer, sodass in dieser Zeit neue Wärmepumpen in vielen Fällen günstiger mit bestehen-

den Stromverträgen versorgt werden konnten. Bei der zum 1. Januar 2023 eingeführten 

Strompreisbremse wurde außerdem zunächst nicht zwischen Standard- und Heizstromverträgen 

unterschieden (§ 5 Abs. 2 StromPBG). Die Heizstromtarife lagen knapp unter dem Strom-Brutto-

referenzpreis von 40 ct/kWh und wurden nicht gesenkt. Erst im August 2023 wurde ein separater 

Grenzpreis von 28 ct/kWh für Heizstrom eingeführt, wodurch Heizstromverträge wieder attrakti-

ver wurden (BNetzA 2023, S.36).  

59. Im Sektor Mobilität entsteht ein zusätzlicher Stromverbrauch durch elektrische Fahrzeuge. 

Hier ist der Stromverbrauch zwischen 2014 und 2022 von fast null auf etwa 2,5 TWh gestiegen. 

Der Bestand elektrischer Pkw betrug Ende 2022 1,9 Millionen und ist bis Ende 2023 auf 2,3 Milli-

onen angewachsen (KBA 2024), siehe Abbildung 3-2. Weitere elektrische Fahrzeuge im 

Straßenverkehr umfassen rund 63.000 Krafträder, 2.700 Busse, sowie 80.000 Lastkraftwagen und 

1.300 Zugmaschinen (KBA 2024). Ziel ist es laut Koalitionsvertrag der Bundesregierung, bis 2030 

15 Mio. elektrische Pkw in der deutschen Fahrzeugflotte zu erreichen. Im Netzentwicklungsplan 

werden Strombedarfe für Elektromobilität von 80 bis 125 TWh für 2037 bzw. 104 bis 156 TWh für 

2045 angenommen (BNetzA 2023b). Hierbei ist zu berücksichtigen, dass die Leistungen, mit denen 

Elektrofahrzeuge geladen werden, oft sehr hoch sind, d. h. die Energiemenge wird in einer kürze-

ren Zeitspanne bezogen und könnte zu hohen Leistungsspitzen führen, sofern keine Koordination 

der Ladevorgänge z. B. über Preissignale (und ggf. auch über Reduktionen gemäß § 14a EnWG) 

stattfindet.  
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Abbildung 3-2: Heizstromverbrauch für Wärmepumpen und elektrischer Energiever-

brauch im Straßenverkehr 2014-2022 

 

Anmerkungen: Stromverbrauch für Wärmepumpen umfasst nur Wärmepumpen mit Heizstromvertrag (43 bis 54 % aller Wär-
mepumpen); der Anteil der mit Heizstrom belieferten Wärmepumpen sank 2022 auf 44 % (2021: 54 %), was einen Aspekt für 
den Rückgang des Verbrauchs in 2022 darstellt. Der Stromverbrauch für Elektromobilität bezieht sich auf den Straßenverkehr 
und umfasst Pkw-Verkehr, öffentlichen Personenverkehr und Güterverkehr. Pkw-Verkehr macht mit 2,3 TWh von 2,5 TWh 
im Jahr 2022 nahezu den gesamten Verbrauch aus.  
Quellen: Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (verschiedene Jahre), AG Energiebilanzen (2023b). 

Abbildung 3-3: Anzahl elektrischer Pkw, Ladesäulen und Wärmepumpen 2014-2023 

 

Anmerkungen: Elektrische Pkw beinhalten batterieelektrische Pkw und Plug-in-Hybride.  
Quellen: Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (verschiedene Jahre), AG Erneuerbare Energien-Statistik (2024), Kraft-
fahrt-Bundesamt (2024), Bundesnetzagentur (2024). 
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60. In der Industrie ist eine Defossilisierungsstrategie die Elektrifizierung von mit fossilem Gas 

und Kohle betriebenen Prozessen. Diese kann durch die direkte Nutzung von Strom oder indirekt 

über die Nutzung von mit Strom über Elektrolyse hergestelltem Wasserstoff erfolgen. Daten zum 

zusätzlichen Strombedarf durch elektrifizierte Industrieprozesse sind nicht verfügbar. Der ge-

samte Stromverbrauch des Industriesektors betrug 2022 201 TWh (AGEB 2024a) und 2023 

187 TWh (AGEB 2024b). In den Szenarien des Netzentwicklungsplan wird ein Anstieg auf 267,4 bis 

352,0 TWh im Jahr 2037 und 311 bis 469 TWh im Jahr 2045 erwartet (BNetzA 2023b). Der Strom-

bedarf für Elektrolyse zur Produktion von Wasserstoff ist bisher vernachlässigbar, da die 

installierte Elektrolyseleistung bisher nur 66 MW beträgt (gemäß Stand EWI 2024). Jedoch sind bis 

2030 bereits 10,1 GW Elektrolyseurleistung geplant (ebd.). Im Netzentwicklungsplan liegt der 

Strombedarf für die Elektrolyse im Jahr 2037 bzw. 2045 bei 101,8 bis 164,9 TWh bzw. 220 bis 358 

TWh (BNetzA 2023b). 

3.1.2 Stromaußenhandel  

61. Das Jahr 2023 war geprägt durch eine Umkehr der deutschen Stromhandelsbilanz von Net-

toexporten hin zu Nettoimporten. Seit 2003 war Deutschland stets Netto-Stromexporteur, mit 

Mengen bis zu rund 60 TWh in 2017; 2023 war der Saldo hingegen mit ς11,6 TWh erstmals seit 

Langem negativ (vgl. Abbildung 3-4). Diese Situation wurde vielfältig in der öffentlichen Debatte 

berichtet, doch nicht immer waren die Interpretationen dazu sachlich zutreffend. Dies gilt zum 

einen für Aussagen, Deutschland sei abhängig von der Stromerzeugung aus dem Ausland. Zum 

anderen wurden in vielen Darstellungen von kommerziellen Austauschfahrplänen (Commercial 

Exchanges, veröffentlicht durch ENTSO-E) Rückschlüsse auf die Herkunft des importierten Stroms 

in Bezug auf Lieferländer oder Erzeugungsquellen gezogen, was in dieser Form jedoch aus den 

Daten nicht abgeleitet werden kann. 

Abbildung 3-4:  Kommerzieller Stromaußenhandel Deutschlands (Saldo) 1990-2023 
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Anmerkungen: AG Energiebilanzen für die Jahre 1990-2014, SMARD für die Jahre 2015-2023. 
Quellen: AG Energiebilanzen (AGEB 2023a), SMARD. 

62. Ein wichtiger Grund für die gestiegenen Importe ist zunächst, dass die Stromerzeugung aus 

erneuerbaren Energien in Europa, insbesondere im Jahr 2023 im Vergleich zu 2022, prozentual 

stärker gestiegen ist als in Deutschland. Der Anteil an Stromerzeugung aus Solar-, Windkraft- und 

Wasserkraftanlagen stieg in Deutschland im Jahr 2023 gegenüber 2022 in Deutschland um 7,5 %, 

in der EU jedoch um 14 % (Ember 2024) sowie in den Ländern der ENTSO-E-Region um 13,6 % 

(Ember 2024 für Deutschland und EU, Energy-Charts 2024 für ENTSO-E). Somit stand öfter als in 

der Vergangenheit Strom mit variablen Erzeugungskosten nahe null aus erneuerbaren Quellen aus 

dem Ausland zur Verfügung, der teurere fossile Stromerzeugung in Deutschland verdrängen 

konnte. Hierbei stieg insbesondere die solare Stromerzeugung in Europa stark an (EU +17,5 %, 

Europa ENTSO-E +17,6 %), während sie in Deutschland gegenüber 2022 nahezu unverändert war, 

trotz starkem Ausbau der Erzeugungskapazitäten (Ember 2024, Energy-Charts 2024). Bei der 

Windkraft war der Anstieg der Stromerzeugung in Deutschland ähnlich hoch wie im europäischen 

Durchschnitt. Diese Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung begründete vor allem Im-

porte in den Sommermonaten, in denen die solare Einstrahlung hoch ist, und Exporte im Winter 

aufgrund der absolut hohen Windstromproduktion auch in Deutschland. Dieses Muster ist in der 

monatlichen Aufschlüsselung der Im- und Exportüberschüsse gut zu erkennen (vgl. Abbildung 3-5).  

Abbildung 3-5:  Kommerzieller Stromaußenhandel Deutschlands (Saldo), monatlich aufge-

löst für 2023 und zusammengefasst für 2015-2022 

 

Quelle: SMARD (2024). 
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63. Der Ausstieg aus der Kernenergie mit den letzten Anlagen im April 2023 verringerte die kon-

ventionelle Stromerzeugung, die vergleichsweise günstige Grenzkosten der Erzeugung aufweist, 

in Deutschland, was ebenfalls weniger Exporte bzw. mehr Importe zur Folge hatte. Die Netto-

Stromproduktion aus Kernkraftwerken sank von 32,8 TWh im Jahr 2022 auf 6,7 TWh im Jahr 2023 

(bis Mitte April, danach auf null). Hierbei ist anzumerken, dass die Stromerzeugung aus Braun- und 

Steinkohlekraftwerken ebenfalls in starkem Maße sank. Der absolute Rückgang der Stromproduk-

tion aus Braunkohle- und Kernkraftwerken war mit jeweils rund 26 TWh in etwa gleich groß, 

gefolgt vom Rückgang der Steinkohleerzeugung in Höhe von rund 23 TWh. Im Vergleich zum Jahr 

2022 ist die Erzeugung aus Braunkohle um 20,2 TWh gesunken und aus Steinkohle um 12,1 TWh 

(alle Angaben nach SMARD 2024). Der Rückgang der Kohleerzeugung ist u. a. auch auf einen ge-

sunkenen Stromverbrauch in den europäischen Nachbarländern zurückzuführen (minus 3,4 % in 

der EU, Ember 2024). Da Deutschland einen vergleichsweise hohen Anteil an fossilen Kraftwerken 

hat, führt dies zu einem Rückgang der Stromerzeugung in Deutschland. Die Gesamtschau auf die 

konventionelle Stromerzeugung lässt den Schluss zu, dass Deutschland wahrscheinlich weiterhin 

netto Strom hätte exportieren können, wenn die drei zuletzt betriebenen Kernkraftwerke nicht 

stillgelegt worden wären, aber dass nicht allein die Stromerzeugung aus Kernkraft, sondern auch 

jene aus Kohlekraftwerken deutlich gesunken ist und zusammen zur starken Reduktion der Au-

ßenhandelsbilanz beigetragen haben. 

64. Die sinkende konventionelle Stromerzeugung in Deutschland folgt einem bereits länger an-

haltenden Trend. Dieser ist nicht primär durch politisch festgelegte Kraftwerksstilllegungen 

begründet, sondern spiegelt die Wettbewerbssituation im europäischen Strommarkt wider (vgl. 

Kapitel 3.3). In vielen Stunden war Strom im europäisch gekoppelten Markt zu einem Preis verfüg-

bar, der unter den variablen Gestehungskosten deutscher fossiler Kraftwerke lag, sodass der 

Import in diesen Zeiten günstiger war als die heimische Stromproduktion. Dass im Rahmen der 

verfügbaren Übertragungskapazitäten europaweit die günstigsten Kraftwerke eingesetzt werden, 

um die europäische Stromnachfrage zu decken, ist effizient und daher wünschenswert, und es 

generiert einen ökonomischen Mehrwert für das gesamte Elektrizitätssystem. Deutsche Verbrau-

cher profitierten also 2023 davon, dass durch Stromimporte die Großhandelspreise in Deutschland 

niedriger waren, als sie es ohne Importe gewesen wären. Im Jahr 2022 hingegen profitierten deut-

sche Kraftwerksbetreiber davon, dass sie aufgrund reduzierter Stromerzeugung aus französischen 

Kernkraftwerken sowie dürre- und hitzebedingt niedrigerer Erzeugung in europäischen Wasser-

kraftanlagen vermehrt Strom exportieren konnten, was mit höheren Großhandelspreisen 

einherging. Die Marktkopplung in Europa, die die Im- und Exporte systemweit optimiert, führt 

mittlerweile dazu, dass sich in mehr als der Hälfte aller Stunden des Jahres in Zentral-Westeuropa 

ein einheitlicher Strompreis einstellt.6 Dies ist ein Indikator dafür, dass heute bereits ein großer 

 
6  Angabe für 2021; in 2022 ging diese Zahl nominell zurück, jedoch ist sie nicht mehr direkt mit den Jahren davor vergleichbar 
aufgrund einer Änderung der Marktkopplungsregion von Central Western European auf die Core Capacity Calculation Region. Quelle: 
Amprion Marktbericht 2022 und 2022/23, https://www.amprion.net/Strommarkt/Marktbericht/. 
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Teil des durch Im- und Exporte möglichen ökonomischen Mehrwerts für Europa tatsächlich reali-

siert wird. 

65. Die deutschen Stromimporte seit 2023 sind somit primär als Ergebnis des gekoppelten 

Stromhandels und der ökonomisch sinnvollen Nutzung der günstigsten Erzeugung in Europa zu 

interpretieren. Aussagen zu Abhängigkeiten von Nachbarländern oder zur Versorgungssicherheit 

lassen sich aus der Strombilanz hingegen nicht direkt ableiten. Für die Versorgungssicherheit sind 

die installierte Leistung und die Verfügbarkeit steuerbarer Kraftwerkskapazitäten (ggf. auch Spei-

cher und anderer Flexibilitätsoptionen) im Inland unter Berücksichtigung ihrer regionalen 

Verortung und der Übertragungsnetze die relevanten Indikatoren. Auch Grenzkuppelkapazitäten, 

die Stromimporte ermöglichen, tragen zur Diversifizierung des Strombezugs bei und können somit 

die Versorgungssicherheit erhöhen. Die Betrachtung der Situation in Bezug auf die Versorgungssi-

cherheit in den kommenden Jahren wird in Kapitel 6 diskutiert. 

66. Bezüglich der Herkunft des nach Deutschland importierten Stroms werden von vielen Akt-

euren Aussagen getroffen, die sich auf die von ENTSO-E veröffentlichten bilateralen Stromflüsse 

stützen. Diese Commercial Exchanges sind für den Betrieb der Netze und Märkte relevant, jedoch 

suggerieren sie das Vorliegen bilateraler Handelsbeziehungen zwischen Nachbarländern, welche 

es in dieser Form in der Realität nicht gibt. Der größte Teil des Stromhandels ergibt sich aus dem 

gekoppelten (Day-Ahead- und Intraday-)Markt, in dem über alle teilnehmenden Länder hinweg 

ein Optimum an Austauschbeziehungen berechnet wird. Dieses europaweit optimierte Markter-

gebnis resultiert in Netto-Austauschpositionen für jede Gebotszone, d. h. in positiven 

Strommengen für Netto-Exportländer und negativen Mengen für Importeure, in jeweils stündli-

cher Auflösung. Anhand der Netzwerktopologie werden hieraus die günstigsten Stromflüsse 

zwischen jeweils elektrisch benachbarten Ländern (d. h. Länder, zwischen denen physische Grenz-

kuppelkapazitäten bestehen) ermittelt und als Commercial Exchanges für die jeweiligen 

Länderpaare ausgegeben. Diese stellen keine tatsächlichen bilateralen Handelsgeschäfte dar. Aus 

dem Marktergebnis resultieren in jeder Stunde Flussmuster über ganz Europa, die sehr weiträumig 

sein können. Die physikalische Herkunft des Stroms lässt sich in diesem System mit aufwändigeren 

Methoden der Flussverfolgung (Flow Tracing, vgl. z. B. Schäfer et al. 2019) bestimmen. 

3.2 Ausbau der erneuerbaren Energien 

3.2.1 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Solarenergie  

67. In  

68. Abbildung 3-6 sind die Entwicklung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und der 

Anteil der erneuerbaren Energien an der gesamten Stromerzeugung dargestellt. Die EE-Stromer-

zeugung ist in den letzten Jahren deutlich gestiegen. Während die Erzeugung aus Wasserkraft und 

Biomasse (seit 2012) jedes Jahr auf einem etwa ähnlichen Niveau lagen, stieg jene aus Windkraft 
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und Photovoltaik nahezu stetig an ς mit leichtem Einbruch im sehr windschwachen Jahr 2021. Dies 

führte auch zu einem fast kontinuierlichen Anstieg des EE-Anteils am Bruttostromverbrauch, der 

2023 bei 51,8 % lag. Um das Ziel für 2030 von 80 % EE-Anteil am Bruttostromverbrauch gemäß 

EEG 2023 zu erreichen, müssten jährlich im Mittel gut vier Prozentpunkte Steigerung des Anteils 

erreicht werden, bei gleichzeitig steigendem Strombedarf. 2023 lag der EE-Anteil am Bruttostrom-

verbrauch um 5,6 Prozentpunkte über dem des Vorjahres, d. h. der Anstieg entsprach dem, was 

für den Zielpfad erforderlich ist. Allerdings war der Stromverbrauch im gleichen Zeitraum gesun-

ken, was ς neben einem Anstieg vor allem der Windproduktion um 17 TWh ς einen Teil der 

Anteilssteigerung ausmachte. 

Abbildung 3-6:  Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Quellen sowie 

Anteil erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch 

 
Anmerkungen: *Biomasse inkl. biogenem Anteil am Hausmüll (Annahme 50 % des Hausmülls); **Deponie- und Klärgas  
Quellen: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2024), Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2023). 

69. Die Wind- und Solarenergie machen nicht nur den größten Anteil erneuerbarer Stromerzeu-

gung aus, sondern stellen auch den größten Teil der installierten erneuerbaren 

Stromerzeugungskapazitäten (seit 2011 stets über 80 % aller EE-Kapazitäten; 2023: 90 %). Für 

diese Schlüsseltechnologien hat die Bundesregierung verschiedene Ausbauziele im EEG und im 

WindSeeG festgelegt. Mit dem EEG 2023 wurde das Ausbauziel für Solaranlagen für das Jahr 2030 

auf 215 GW (vorher 100 GW) mehr als verdoppelt. Um dieses Ziel zu erreichen, ist ein starkes 

Wachstum der installierten Photovoltaikleistung nötig. Der jährliche Zubau an PV-Leistung lag mit 

14,6 GW im Jahr 2023 deutlich höher als in den vorherigen Jahren (2022: +7 GW, 2021: +6 GW, 

2020: +6 GW) und ließ die insgesamt installierte PV-Leistung auf 82,2 GW ansteigen (vgl. Abbil-

dung 3-7). Dies macht die Erreichung des Zielwertes für 2024 gemäß Ausbaupfad des EEG 2023 
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von 88 GW wahrscheinlich. Zur Erreichung der weiteren Schritte des Ausbaupfades muss die jähr-

liche Ausbaurate dann noch weiter gesteigert werden. 

Abbildung 3-7:  Entwicklung der installierten Erzeugungskapazitäten für Photovoltaik 

2000-2023 und Ziele bis 2030 

 

Anmerkung: Ziele gemäß EEG 2021 für 2022 und gemäß EEG 2023 für zukünftige Werte 
Quellen: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2024), Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2023; EEG 
2021). 

70. Ein zentrales Element zur Förderung und Steuerung des Ausbaus der erneuerbaren Energien 

sind die Ausschreibungsverfahren gemäß EEG. In den Ausschreibungen können Betreiber zukünf-

tiger Anlagen zur EE-Stromerzeugung Gebote für die Höhe des sogenannten anzulegenden Wertes 

abgeben. Der anzulegende Wert bestimmt die Förderhöhe der Anlage über die Marktprämie. Ist 

eine Anlage im Ausschreibungsverfahren erfolgreich, so bekommt sie über eine festgelegte För-

derdauer (bei PV-Anlagen 20 Jahre) die Differenz zwischen dem gebotenen anzulegenden Wert 

und dem durchschnittlichen Markterlös von PV-Anlagen an der Strombörse (Marktwert) als För-

derung. Für kleine Anlagen bis 100 kW gibt es neben der Marktprämie noch die feste 

Einspeisevergütung als Fördermechanismus. Die Höhe der Einspeisevergütung ist gesetzlich im 

EEG festgelegt und wird nicht über Ausschreibungen bestimmt. Seit dem EEG 2021 wird bei der 

Ausschreibung für Solaranlagen zwischen den beiden Segmenten Freiflächenanlagen und Anlagen 

an Gebäuden oder Lärmschutzwänden unterschieden.7  

71. In Tabelle 3-1 sind die festgeschriebenen Ausschreibungsvolumina der beiden Segmente so-

wie der Ausbaupfad nach EEG 2023 dargestellt. Der Vergleich zwischen dem im EEG angestrebten 

Ausbaupfad und den Ausschreibungsmengen zeigt, dass jährlich noch einmal etwa gleich viel PV-

Leistung außerhalb der ausgeschriebenen Mengen zugebaut werden muss, was zum Beispiel An-

lagen sein können, die über die feste Einspeisevergütung gefördert werden. 

 
7  Solaranlagen in einer baulichen Anlage, die weder Gebäude noch Lärmschutzwand sind, werden den Freiflächenanlagen zu-
geordnet. 
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Tabelle 3-1:  Ausschreibungsvolumina für Solaranlagen nach EEG 2023 und Ausbaupfad 

(Werte in GW) 

Jahr 

1. Segment 

(Freifläche) 

2. Segment 
(auf Gebäuden) Ausbaupfad 

Zusätzlich erfor-

derlicher 

Ausbau**  

2021 1,85 0,30 60,1  

2022 3,60 0,35 67,4  

2023 5,85 0,65 80,4  

2024 8,10 0,90 88,0  

2025 9,90 1,10 108,0* 9,0 

2026 9,90 1,10 128,0 9,0 

2027 9,90 1,10 150,0* 11,0 

2028 9,90 1,10 172,0 11,0 

2029 9,90 1,10 193,5* 10,5 

2030   215,0 21,5 

Anmerkungen: *interpolierte Werte ** bei Umsetzung im Ausschreibungsjahr 
Quelle: Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2021; EEG 2023). 

72. Die Ausschreibungen im Jahr 2023 waren alle ς teils sehr deutlich ς überzeichnet (vgl. Die 

Realisierungsraten für Solaranlagen aus den Ausschreibungen des ersten Segments mit bereits 

abgelaufener Realisierungsfrist waren in vielen Runden mit über 90 % oder sogar 100 % sehr hoch 

(vgl. Abbildung 3-8). In der dritten Ausschreibungsrunde 2017 und in der ersten und dritten Aus-

schreibungsrunde 2018 sind Ausreißer dieses hohen Niveaus zu erkennen (35, 44 und 55 %). In 

diesem Zeitraum lag der Zuschlagswert im Mittel erstmals unter 5 ct/kWh, was bis zur Ausschrei-

bung im März 2019 anhielt. In späteren Ausschreibungsrunden stieg der Zuschlagswert wieder an 

und bot so einen Anreiz, trotz bestehenden Zuschlags erneut zu bieten, obwohl dadurch Strafzah-

lungen fällig werden. 

73. Tabelle 3-2). Zuvor kam es im Juni und November 2022 zu unterzeichneten Ausschreibungs-

runden. Ein Grund hierfür lag in den gestiegenen Gestehungskosten, da die Preise für PV-Module 

im Verlauf des Jahres 2022 entgegen dem langfristigen Trend angestiegen waren. Gestiegene Roh-

stoffkosten, vor allem für Silizium, führten zu einem Anstieg der Produktionskosten für PV-Module 

von 25 bis 30 % (IEA 2022). Als Reaktion darauf wurde der zulässige Höchstwert des anzulegenden 

Werts von 5,9 ct/kWh auf 7,37 ct/kWh erhöht, was den deutlichen Anstieg der Gebotsmengen in 

2023 mit erklärt. Die mengengewichtet durchschnittlichen Zuschlagswerte lagen jedoch nur An-

fang des Jahres mit 7,03 ct/kWh nahe dem zulässigen Höchstwert. In der zweiten und dritten 

Ausschreibungsrunde sanken sie mit 6,47 ct/kWh bzw. 5,17 ct/kWh wieder deutlich ab, auf Werte 

unterhalb jener im Jahr 2022. 

74. Die Realisierungsraten für Solaranlagen aus den Ausschreibungen des ersten Segments mit 

bereits abgelaufener Realisierungsfrist waren in vielen Runden mit über 90 % oder sogar 100 % 
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sehr hoch (vgl. Abbildung 3-8). In der dritten Ausschreibungsrunde 2017 und in der ersten und 

dritten Ausschreibungsrunde 2018 sind Ausreißer dieses hohen Niveaus zu erkennen (35, 44 und 

55 %). In diesem Zeitraum lag der Zuschlagswert im Mittel erstmals unter 5 ct/kWh, was bis zur 

Ausschreibung im März 2019 anhielt. In späteren Ausschreibungsrunden stieg der Zuschlagswert 

wieder an und bot so einen Anreiz, trotz bestehenden Zuschlags erneut zu bieten, obwohl dadurch 

Strafzahlungen fällig werden. 

Tabelle 3-2:  Ausschreibungsergebnisse Solaranlagen des 1. Segments (PV-Freifläche) 

 Mrz 
2022  

Jun 
2022  

Nov 
2022 

Mrz 
2023 

Jul 
2023 

Dez 
2023 

Ausgeschriebene Menge (MW)  1.108 1.126 890 1.950 1.611 1.611 

Eingereichte Gebotsmenge 
(MW)  

1.116 714 677 2.869 4.653 5.485 

Zuschlagsmenge (MW) 609 696 1.084 1.952 1.673 1.613 

Zulässiger Höchstwert (ct/kWh)  5,57 5,70 5,90 7,37 7,37 7,37 

Durchschn., mengengew. Zu-
schlagswert (ct/kWh)  

5,19 5,51 5,80 7,03 6,47 5,17 

Niedrigster bezuschlagter Ge-
botswert (ct/kWh)  

4,05 4,87 5,20 5,29 5,39 4,44 

Höchster bezuschlagter Gebots-
wert (ct/kWh) 

5,55 5,69 5,90 7,30 6,65 5,47 

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2022; BNetzA/BKartA 
2023). 

Abbildung 3-8:  Realisierungsraten für Solaranlagen mit bereits abgelaufener Realisie-

rungsfrist nach Ausschreibungsrunde (1. Segment) 

 

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2022; BNetzA/BKartA 
2023). 
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75. Die derzeit positiven Entwicklungen machen ein Erreichen der Ausbauziele für Solaranlagen 

wahrscheinlich. Maßnahmen wie das Solarpaket 1 sollen den PV-Ausbau fördern (BReg 2024). 

Hierfür werden unter anderem Änderungen bei den Ausschreibungen sowie eine gezielte Förde-

rung von Agri-PV umgesetzt. Zudem soll der Abbau von bürokratischen Hürden den PV-Ausbau 

beschleunigen (bspw. vereinfachte Registrierung von Balkonanlagen).  

76. Ein Großteil der zugebauten PV-Anlagen stammte aus chinesischer Produktion. Deutsche 

sowie europäische Hersteller stehen unter sehr starkem Wettbewerbsdruck. Mit dem Resilienz-

Bonus wurde ein Vorschlag gemacht, wie deren Wettbewerbsposition gestärkt werden kann. Der 

Vorschlag konnte sich jedoch nicht durchsetzen. Aus Sicht der Expertenkommission sollten Unter-

stützungen für spezielle Industrien Teil einer europäischen Industriestrategie und nicht rein 

national orientiert sein. Der Blick auf die Chancen und Wettbewerbsfähigkeit der Solarindustrie in 

Europa ist wichtig, um Abhängigkeiten zu vermeiden und Wachstumschancen zu nutzen. Gleich-

zeitig muss darauf geachtet werden, dass durch spezielle Förderungen der Wettbewerb innerhalb 

der Branche nicht verzerrt wird und neu einsteigende Unternehmen nicht benachteiligt werden. 

Es ist anzumerken, dass auch die deutschen und europäischen Hersteller in relevantem Umfang 

Vorprodukte aus China einsetzen, sodass man auch weiterhin auf chinesische Erzeugnisse ange-

wiesen sein wird. Die Ansiedlung der vorgelagerten Produktion in Deutschland oder Europa 

erfordert zusätzliche Ressourcen und Zeit. Angesichts knapper Mittel und dem Bedarf für einen 

schnellen PV-Ausbau müssen Unterstützungen für europäische PV-Produzenten wohlüberlegt 

sein und sich auf Bereiche konzentrieren, in denen Chancen auf eine zukünftig stabile Wettbe-

werbsposition bestehen. 

3.2.2 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Windenergie an Land  

77. Im Rahmen der EEG-Novellierung wurden auch die Ausbauziele für die Windenergie an Land 

erhöht. Nachdem der Zubau an Kapazitäten 2019 mit nur 859 MW den tiefsten Stand seit 2008 

erreicht hatte, stieg er in den darauffolgenden Jahren wieder stetig an und erreichte 2023 ein Plus 

von 3 GW. Im Vergleich zu dem ausbaustärksten Jahr 2017 (+ 4,9 GW), war der Kapazitätszuwachs 

dennoch eher gering. Die insgesamt installierte Leistung betrug am Jahresende 2023 61 GW (vgl. 

Abbildung 3-9). Um das Ziel einer installierten Leistung von 69 GW in 2024 und die Ziele der Folge-

jahre zu erreichen, muss der jährliche Zubau noch deutlich gesteigert werden.  

78. Seit 2017 wird der Ausbau für Windenergie an Land über Ausschreibungen gesteuert. Zu-

letzt war dieses Instrument aber weniger erfolgreich als bei der Photovoltaik. In den Jahren 2022 

und 2023 war nur eine Ausschreibungsrunde nicht unterzeichnet (siehe Tabelle 3-3). In einigen 

Ausschreibungsrunden erreichte die Zuschlagsmenge nur ein Drittel (Dezember 2022) bzw. die 

Hälfte (Februar 2023) des ausgeschriebenen Volumens. Anders als bei der Photovoltaik hat die 

Anhebung des zulässigen Höchstwerts von 5,88 ct/kWh auf 7,35 ct/kWh im Februar 2023 zu keiner 

Verbesserung der Situation geführt. Zwar war die eingereichte Gebotsmenge mit 1.502 MW eine 

der höchsten in der nahen Vergangenheit, aber in Anbetracht der ausgeschriebenen Menge von 
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3.210 MW kann dies nicht als Erfolg gewertet werden. Auch in der letzten Ausschreibungsrunde 

2023 kam es zu einer Unterzeichnung, allerdings von lediglich 120 MW.  

Abbildung 3-9:  Entwicklung der installierten Erzeugungskapazitäten für Windenergie an 

Land 2000-2023 und Ziele bis 2030 

 

Anmerkung: Ziele gemäß EEG 2021 für 2022 und gemäß EEG 2023 für zukünftige Werte. 
Quellen: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2024), Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2023; EEG 
2021). 

79. Im EEG 2023 wurde in § 28 festgelegt, dass ab dem Jahr 2024 die Ausschreibungsmengen, 

für die in dem jeweils vorangegangenen Kalenderjahr keine Zuschläge erteilt werden konnten, auf 

die Mengen der folgenden Ausschreibungen aufgeschlagen werden. Bis zum 15. März eines Jahres 

ist diese nachzuholende Menge zu bestimmen und dann auf die vier darauffolgenden Ausschrei-

bungen zu verteilen. Dies wurde im März 2024 erstmals durchgeführt. Das tatsächliche 

Ausschreibungsvolumen der Ausschreibungen für Windenergie an Land im Mai, August und No-

vember 2024 beträgt nun 4,1 GW statt der ursprünglichen 2,5 GW. Mit einer weiteren Anpassung 

in der ersten Ausschreibung 2025 werden somit 6,4 GW mehr ausgeschrieben, um die entspre-

chende Unterzeichnung in 2023 auszugleichen. Jedoch kann die Bundesnetzagentur die 

tatsächliche Ausschreibungsmenge auch wieder reduzieren, wenn eine Unterzeichnung droht. So-

fern es keine Anzeichen dafür gibt, dass deutlich mehr Windkraftprojekte an Land in den 

Wettbewerb um eine Förderung eintreten werden als in den letzten Ausschreibungen, sollte ei-

nerseits überprüft werden, in wieweit und unter welchen Bedingungen die 

Ausschreibungsmengen angepasst werden. Andererseits sollten auch Maßnahmen geprüft wer-

den, die zur Erhöhung der Angebotsmengen beitragen können (Höchstpreise, Genehmigungen).  

80. Der mengengewichtete durchschnittliche Zuschlagswert der letzten Ausschreibungen lag 

stets auf oder nur wenig unter dem Niveau des zulässigen Höchstwerts. Der Wettbewerb um die 

Förderung ist also gering. Die Gründe für die geringe Zahl an Geboten liegen in den weiter beste-

henden Hemmnissen in den Planungs- und Genehmigungsprozessen für Windkraftanlagen. Die 

Teilnahme am Ausschreibungsverfahren ist erst nach vorangeschrittener Entwicklung des Ausbau-

projektes zulässig (es muss die immissionsschutzrechtliche Genehmigung bereits vorliegen), 

sodass nur wenige Projekte diese Hürde nehmen können.  
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 Tabelle 3-3: Ausschreibungsergebnisse Windenergie an Land 2022 bis 2024 

 Feb 
2022 

Mai 
2022 

Sep 
2022 

Dez 
2022 

Feb 
2023 

Mai 
2023 

Aug 
2023 

Nov 
2023 

Feb 
2024 

Ausgeschriebene Menge 
(MW)  

1.328  1.320  1.320  604 3.210 2.866 1.667 2.087 2.486 

Eingereichte Gebots-
menge (MW)  

1.356  947  773  203 1.502 1.597 1.436 1.981 1.836 

Zuschlagsmenge (MW) 1.332 931 773 189 1.411 1.535 1.433 1.967 1.795 

Zulässiger Höchstwert 
(ct/kWh)  

5,88  5,88  5,88  5,88 7,35 7,35 7,35 7,35 7,35 

Durchschn., mengengew. 
Zuschlagswert (ct/kWh)  

5,76  5,85  5,84  5,87 7,34 7,34 7,32 7,31 7,34 

Niedrigster bezuschlag-
ter Gebotswert (ct/kWh)  

4,77  5,44  5,76  5,86 7,24 7,25 6,00 5,88 7,25 

Höchster bezuschlagter 
Gebotswert (ct/kWh)                              

5,88  5,88  5,88  6,5,88 7,35 7,35 7,35 7,35 7,35 

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2022; BNetzA/BKartA 
2023). 

81. Die erst späte Möglichkeit der Teilnahme an der Ausschreibung (nach immissionsschutz-

rechtlicher Genehmigung) hat zum Ziel, die Realisierungswahrscheinlichkeit der Projekte nach 

ihrer Zuschlagerteilung zu erhöhen. Dementsprechend hoch waren auch die tatsächlichen Reali-

sierungsraten der Windenergie an Land in vielen Ausschreibungsrunden (vor allem 2017 bis 2020). 

Seit 2020 schwanken die Raten stärker und liegen zwischen rund 40 und 80 % (vgl. Abbildung 

3-10). Ein Grund für die geringeren Realisierungsraten 2020 könnten Auswirkungen der Corona-

pandemie sein. Sehr niedrige Realisierungsraten waren bei den ersten Ausschreibungen 2017 zu 

verzeichnen. Bei diesen Ausschreibungen waren vorwiegend Bürgerenergiegesellschaften erfolg-

reich. Diese konnten bis dahin ohne vorher eingeholte immissionsschutzrechtliche 

Genehmigungen an der Ausschreibung teilnehmen. Sie hatten außerdem eine längere Umset-

zungsfrist als andere Investoren, nämlich 54 Monate, d. h. bis 2022. Da ihnen der Anzulegende 

Wert im Fall eines erfolgreichen Gebots garantiert war, und im Verlauf von mehr als vier Jahren 

Umsetzungsfrist auf sinkende Anlagenpreise zu hoffen war, hatten die Bürgerwindprojekte einen 

starken Anreiz, möglichst lange mit der Realisierung zu warten. Da die meisten der bezuschlagten 

Bürgerwindprojekte noch keine immissionsschutzrechtliche Genehmigung hatten und nicht für 

alle die Wette auf sinkende Realisierungskosten aufging, blieb ein hoher Anteil der Projekte unre-

alisiert.  
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Abbildung 3-10:  Realisierungsraten für Windenergieanlagen an Land mit bereits abgelaufe-

ner Realisierungsfrist  

 

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2022; BNetzA/BKartA 
2023). 

82. Die aktuellen Ausschreibungsrunden zeigen, dass das Interesse an Windparkprojekten der-

zeit gering ist und somit die Erreichung der Ausbauziele gemäß EEG gefährdet ist. Die 

Bundesregierung möchte durch die kürzlich umgesetzten Anpassungen des Raumordnungsgeset-

zes und des EnWG schnellere Planungs- und Genehmigungsverfahren ermöglichen. Diese 

Änderungen werden jedoch auf Landesebene noch nicht ausreichend umgesetzt (vgl. BWE 2023). 

Vor allem die Genehmigungsprozesse für Schwertransporte werden hierbei oft als weiterhin be-

stehendes Hemmnis hervorgehoben. Es besteht somit weiterer Verbesserungsbedarf bei den 

Planungen und Genehmigungen. Allerdings wurden im Jahr 2023 insgesamt 73 % mehr Windkraft-

anlagen genehmigt als 2022 (Deutsche WindGuard 2024), sodass sich eine Besserung abzeichnet 

und von einem Wachstum der neu installierten Leistung in 2024 ausgegangen werden kann. Auch 

die Flächenverfügbarkeit stellt eine noch bestehende Hürde zur Zielerreichung dar. Mit dem Wind-

an-Land-Gesetz, das zum 1.2.2023 in Kraft trat, werden deutliche Verbesserungen bei der Auswei-

sung von Flächen für die Windkraftnutzung umgesetzt. Die Branche schätzt den Zubau für das Jahr 

2024 anhand der bisherigen Bezuschlagungen und Erfahrungswerten auf 3,6 bis 4,1 GW (Deutsche 

WindGuard 2024).  

3.2.3 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Windenergie auf See  

83. Verglichen mit Solaranlagen und Windenergieanlagen an Land sind die Ausbauzahlen für 

Windenergie auf See gering. Der Rekordzubau wurde 2017 mit 1,3 GW erreicht. Seit 2020 wurden 

kaum weitere Anlagen zugebaut (in keinem Jahr mehr als 350 MW), 2023 waren es lediglich 

258 MW. Die gesamte installierte Leistung betrug 8,5 GW (siehe Abbildung 3-11). Das Ziel des 
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WindSeeG einer installierten Leistung von 30 GW in 2030 ist somit noch weit von der Erreichung 

entfernt. 

Abbildung 3-11:  Entwicklung der installierten Erzeugungskapazitäten für Windenergie auf 

See 2000-2023 und Ziele bis 2030 

 

Anmerkung: Ziel nach WindSeeG. 
Quelle: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2024). 

84. Auch der Ausbau der Windenergie auf See wird über Ausschreibungen gesteuert. In 2021 

und 2022 wurden alle ausgeschriebenen Mengen (2021 0,95 GW; 2022: 0,98 GW) bezuschlagt. Bei 

einem jährlich konstanten Zubau würden zur Zielerreichung jährlich 3 GW zugebaut werden müs-

sen, was deutlich unter dem aktuellen Ausbau liegt. Ein linearer Zubau ist allerdings nicht zu 

erwarten, da die Ausschreibungsvolumina in den kommenden Jahren deutlich angehoben werden 

(2023 und 2024: 8 bis 9 GW, 2025 und 2026: 3 bis 5 GW, ab 2027 jährlich 4 GW).  

85. Aufgrund besserer Standortbedingungen können für die Windenergie auf See deutlich ge-

ringere Zuschlagswerte als bei der Windenergie an Land erzielt werden. Zuletzt lag der 

Zuschlagswert stets bei 0 ct/kWh. Es fehlt also nicht an interessierten Projektierern und Investo-

ren, sondern an verfügbaren Flächen mit Netzanschluss, die über die Ausschreibungen vergeben 

werden. Im Juli 2023 wurden Mengen und Flächen erstmals durch ein mehrstufiges Gebotsver-

fahren ausgeschrieben, um die Zahlungsbereitschaft für Ausbauflächen zu ermitteln. Dieses 

Vorgehen wurde von der Expertenkommission in früheren Berichten mehrfach vorgeschlagen und 

hat sich nun gut etabliert. In der ersten Runde konnten Bietende einen Gebotswert für den anzu-

legenden Wert abgeben. Für alle ausgeschriebenen Flächen lagen die Zuschlagswerte bei 

0 ct/kWh, d. h. bei einem Förderungsverzicht. In einer zweiten Runde wird dann in einem dynami-

schen Online-Gebotsverfahren ŜƛƴŜ ½ŀƘƭǳƴƎǎōŜǊŜƛǘǎŎƘŀŦǘ ŦǸǊ ŜƛƴŜ CƭŅŎƘŜ όƛƴ ϵκa²) über die 

sogenannte zweite Gebotskomponente ermittelt. Der Bieter mit dem höchsten Gebot erhält dabei 

den Zuschlag für die Fläche.  

86. In Tabelle 3-4 sind die Ausschreibungsergebnisse der Gebotsrunde vom 01.07.2023 darge-

stellt. Für die zweite Gebotskomponente konnten Zahlungen in Höhe von 1,56 ς 2Σлт aƛƻΦ ϵκa² 

erzielt werden. Insgesamt ergeben sich daraus Einnahmen von 12,6 aǊŘΦ ϵ. Nach § 23 WindSeeG 
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müssen 90 % der zweiten Gebotskomponente als Stromkostensenkungskomponente an den an-

bindungsverpflichteten Übertragungsnetzbetreiber gezahlt werden. Des Weiteren müssen jeweils 

5 % an den Bundeshaushalt als Meeresnaturschutzkomponente und als umweltfreundliche Fische-

reikomponente gezahlt werden. 

Tabelle 3-4:  Ausschreibungsergebnisse Windenergie auf See für den Gebotstermin 

01.07.2023 

Fläche BK6-23-002 BK6-23-003 BK6-23-004 BK6-23-005 

Bezuschlagte Menge (MW) 2.000 2.000 2.000 2.000 

Bezuschlagter Gebotswert der zwei-

ten Gebotskomponente (EUR/MW) 
1,83 Mio.  1,875 Mio.  1,56 Mio.  2,07 Mio.  

Quelle: Bundesnetzagentur (BNetzA 2023). 

87. Aus den aktuellen Ausbau- und Ausschreibungsentwicklungen ist nur schwer abzuleiten, ob 

die Ziele der Bundesregierung erreicht werden können. Mögliche Faktoren, die einen Ausbau ver-

langsamen können, sind der aktuelle Mangel an Fachkräften und Schiffen, infrastrukturelle 

Problem wie ein zu langsamer Ausbau der Häfen sowie fehlende Produktionskapazitäten für die 

Windkraftanlagen. Das Bundesamt für Seeschifffahrt und Hydrographie BSH hat im Januar 2023 

darauf hingewiesen, dass aufgrund mangelnder Produktionskapazitäten für Konverter mehrere 

ausgeschriebene Projekte erst später umgesetzt werden als geplant. Für 2029 handelt es sich da-

bei um 4 GW, wovon 2 GW erst 2030 und weitere 2 GW erst 2031 an das Netz angeschlossen 

werden können. Bei weiteren 1,5 GW verspätet sich der Netzanschluss um wenige Monate. Diese 

Verzögerung wird nun durch das BMWK und den zuständigen Übertragungsnetzbetreiber Tennet 

bereits in der Ausschreibung kommuniziert, da eine Verzögerung die Wirtschaftlichkeitsberech-

nungen stark verändern können. Des Weiteren hat das BMWK kommuniziert, dass mit keinen 

weiteren Verzögerungen zu rechnen ist, da für einen Großteil aller Projekte bereits Rahmenver-

träge vereinbart wurden. Auch im Bereich der Windenergie sollte zudem die Entwicklung 

deutscher und europäischer Produktionskapazitäten im Blick behalten werden. Im Bereich Kon-

verter-Stationen zeigen sich exemplarisch die Auswirkungen mangelnder infrastruktureller 

Rahmenbedingungen. Das Vorhaben, eine Konverterproduktion in Rostock aufzubauen, ist ein 

zielführender Schritt, diesem Mangel zu begegnen. 

3.2.4 Förderung der erneuerbaren Energien und Stand des EEG-Kontos 

88. Die finanzielle Förderung der erneuerbaren Stromerzeugung gemäß EEG und weiteren Ge-

setzen und Verordnungen wird durch die Übertragungsnetzbetreiber abgewickelt und im EEG-

Konto dokumentiert. Das EEG-Konto weist alle Einnahmen und Ausgaben im Zusammenhang mit 

der Förderung aus. Die Differenzkosten, d. h. die Differenz zwischen den Ausgaben für Vergütungs- 

und Prämienzahlungen und den Einnahmen aus der Vermarktung, bestimmen den Betrag, der bis 
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Juni 2022 über die EEG-Umlage und seit Juli 2022 durch Zahlungen des Bundes ausgeglichen wer-

den muss. 

89. Abbildung 3-12 zeigt die Ausgaben der Übertragungsnetzbetreiber für die Förderung und 

für verschiedene Aufgaben im Rahmen der Vermarktung der geförderten Energiemengen und de-

ren Abwicklung. Den weitaus größten Teil machen die Förderungen aus; diese umfassen die 

Marktprämie, die Einspeisevergütung sowie weitere Instrumente, z. B. den Mieterstromzuschlag. 

Bis 2011 gab es nur die feste Einspeisevergütung als Fördermechanismus. Im Jahr 2012 wurden 

die Flexibilitätsprämie für Biomassekraftwerke sowie die Marktprämie für selbst vermarkteten 

Strom eingeführt. Diese Prämien wurden 2014 weiterentwickelt und nicht mehr gesondert im 

EEG-Konto ausgewiesen, daher sind sie in der Abbildung nur für den Zeitraum von 2012 bis 2014 

zu sehen und werden danach unter Förderungen geführt. Bei den sonstigen Ausgaben sind in vie-

len Jahren hohe Werte jeweils in den Monaten August und September zu beobachten; hierbei 

handelt es sich lediglich um Rückzahlungen aus Jahresendabrechnungen des vorangegangenen 

Kalenderjahrs. Weitere Ausgaben sind Kosten für die Börsenzulassung der ÜNBs, Ausgleichsener-

gie, IT-Infrastruktur, Zinsen und andere. Diese machten über den dargestellten Zeitraum hinweg 

zusammengenommen weniger als zwei Prozent der gesamten Ausgaben aus. Die Summe der För-

derungen und Prämien von 2010 bis März 2024 betrug 299 Mrd. ϵ, mit einem jährlichen 

Höchstwert im Jahr 2020 mit 30 Mrd. ϵ (2022: 12,6 Mrd. ϵ, 2023: 16,8 Mrd. ϵ). 

Abbildung 3-12:  Monatliche Ausgaben im Rahmen des EEG-Kontos 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

90. Die jährliche Betrachtung der Ausgabenseite erlaubt auch einen Vergleich mit den prognos-

tizierten Zahlungen an finanziellen Förderungen im Rahmen des EEG. Die Netzbetreiber 
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veröffentlichen diese im Rahmen ihrer Mittelfristprognose (Netztransparenz.de) für fünf Jahre in 

die Zukunft, d. h. aktuell bis 2028. Es wird von steigenden Auszahlungen ausgegangen, siehe Ab-

bildung 3-13. In der aktuellen Prognose werden in 2024 geringere Förderzahlungen im Vergleich 

zu 2023 sowie in der Folge kontinuierlich leicht steigende Zahlungen erwartet. Für 2024 wurde 

insgesamt bei prognostizierten Auszahlungen an Anlagenbetreiber von 15,8 Mrd. ϵ und prognos-

tizierten Einnahmen aus der Vermarktung von 4,9 Mrd. ϵ und unter Berücksichtigung weiterer 

(geringer) Kosten und Erlöse sowie dem Kontostand des EEG-Kontos vom 31.12.2023 ein EEG-Fi-

nanzierungsbedarf von 10,6 Mrd. ϵ ermittelt. Bis März 2024 wurden vom Bund 3,3 Mrd. ϵ an das 

EEG-Konto gezahlt.  

Abbildung 3-13:  Jährliche Ausgaben im Rahmen des EEG-Kontos und Mittelfristprognose 

der Förderungen 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

91. Die Einnahmenseite aus Sicht der Übertragungsnetzbetreiber ist in Abbildung 3-17 darge-

stellt. Hier dominiert bis 2022 die EEG-Umlage. Die Einnahmen aus der Vermarktung der 

geförderten EEG-Mengen ging von 2012 bis 2020 zurück. In diesem Zeitraum sanken auch die 

Stromgroßhandelspreise und damit einhergehend die Marktwerte der erneuerbaren Energien 

(vgl. Abbildung 3-14 ab 2012). Neben den absoluten Marktwerten ist auch der relative Wert im 

Verhältnis zum EPEX-Basispreis (Stundenkontrakte) interessant, da erwartet werden kann, dass 

dieser aufgrund der Gleichzeitigkeit der Erzeugung im Verlauf des Ausbaus der erneuerbaren Ener-

gien abnimmt. Diese Entwicklung kann auch tatsächlich beobachtet werden, wie in Abbildung 3-15 

und Abbildung 3-16 ersichtlich ist. Über die absoluten Mengen des vermarkteten Stroms gibt das 

EEG-Konto keine Auskunft; zwar stieg die aus geförderten EE-Anlagen erzeugte Strommenge im 
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betrachteten Zeitraum deutlich an, gleichzeitig werden Neuanlagen seit Einführung der Marktprä-

mie zunehmend durch die Anlagenbetreiber (oder von ihnen Beauftragte) vermarktet und nicht 

durch die Übertragungsnetzbetreiber, daher werden diese Erlöse nicht als Einnahmen im EEG-

Konto geführt. In den Jahren 2021 und besonders 2022 stiegen die Einnahmen aus der Vermark-

tung dennoch stark an, was durch die hohen Strompreise in diesem Zeitraum zu erklären ist. 

Abbildung 3-14:  Marktwerte für Strom aus Windkraft- und Solaranlagen sowie Preis für 

Stundenkontrakte (EPEX Spot) 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 
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Abbildung 3-15:  Marktwerte für Strom aus Windkraftanlagen relativ zum Preis für Stunden-

kontrakte (EPEX Spot, Monatsmittelwerte) 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

Abbildung 3-16:  Marktwerte für Strom aus Solaranlagen relativ zum Preis für Stundenkon-

trakte (EPEX Spot, Monatsmittelwerte) 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 
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92. Im Zuge des Konjunkturprogramms zur Bewältigung der Corona-Folgen wurde die EEG-Um-

lage 2021 durch einen Bundeszuschuss auf 6,5 ct/kWh in 2021 und auf 6 ct/kWh in 2022 gesenkt. 

Es wurden im Januar, Mai und Oktober 2021 hierfür insgesamt 10,8 Mrd. ϵ auf das EEG-Konto 

gezahlt, das dadurch von einem negativen Kontostand Ende 2020 zurück ins Plus gelangte (siehe 

Abbildung 3-18). Zum 1.7.2022 wurde die EEG-Umlage dann ganz abgeschafft. Zu diesem Zeit-

punkt war das EEG-Konto durch die Zahlungen aus dem Konjunkturprogramm und die hohen 

Einnahmen der Vermarktung mit 16 Mrd. ϵ im Plus und stieg danach noch weiter auf 17,4 Mrd. ϵ. 

Aus diesem Grund kam es erst im Januar 2024 erstmals zu einer Zahlung des Bundes als Ersatz für 

die EEG-Umlage.  

Abbildung 3-17:  Monatliche Einnahmen im Rahmen des EEG-Kontos 

 

Anmerkung: *Zahlungen des Bundes im Jahr 2021 fanden in den Monaten Januar (5,1 Mrd. ϵ), Mai (3 Mrd. ϵ) und Oktober 
(2,7 Mrd. ϵ) statt und wurden für die verbesserte Darstellung in dieser Grafik in durchschnittliche monatliche Zahlungen für 
das gleiche Jahr umgerechnet. 
Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

93. Bei den sonstigen Einnahmen sieht man ebenso wie bei den Ausgaben die teilweise höheren 

Werte im September, welche Rückforderungen von zu viel gezahlten Förderungen des Vorjahres 

darstellen. Weitere Einnahmen sind Zahlungen der Verteilnetzbetreiber an die Übertragungsnetz-

betreiber im Rahmen der sogenannten vermiedenen Netzentgelte, welche über den betrachteten 

Zeitraum hinweg fast 2 % der gesamten Einnahmen ausmachten. Sonstige Einnahmen betrugen 

deutlich weniger als 1 % der Einnahmen. Die Summe der EEG-Umlagen und Zahlungen des Bundes 

von 2010 bis März 2024 betrug 261 Mrd. ϵ. Dies zusammen mit den Vermarktungserlösen von 37 

Mrd. ϵ ergibt zusammen den gleichen Betrag wie die Summe der Förderungen und Prämien. Die 

Übersicht über die monatlichen Kontostände im EEG-Konto wird in Abbildung 3-18 gegeben. 
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Abbildung 3-18:  Monatlicher Kontostand des EEG-Kontos 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber Netztransparenz.de 

 

3.3 Kohleausstieg  

3.3.1 Gesetzliche Regelungen und aktueller Stand 

Kohleausstieg nach Kohleverstromungsbeendigungsgesetz 

94. Der Kohleausstieg ist in Deutschland über das Kohleverstromungsbeendigungsgesetz 

(KVBG) geregelt. Darin sind sowohl gesetzlich etappenweise Zielniveaus bzgl. installierter Kapazi-

täten der Kohlekraftwerke formuliert als auch die einzelnen Stilllegungspfade für Braun- und 

Steinkohlekraftwerke. Die Zielniveaus sind bis dato trotz der Entwicklungen in den Jahren 2022 

und 2023 unverändert geblieben. So formuliert der Gesetzestext für das Zieldatum zum 

01.04.2030 noch eine installierte Nettonennleistung von maximal 17 GW an Kohlekraftwerken. 

Diese teilen sich in 8 GW Steinkohle und 9 GW Braunkohle auf. Bis zum 31.12.2038 sollen alle 

Kohlekraftwerkskapazitäten stillgelegt sein. Trotz dieser konkreten Zielniveaus ist es auch möglich 

einzelne Kapazitäten früher stillzulegen und somit die gesetzlichen Zielniveaus früher zu erreichen.  

95. Im KVBG ist in §§ 54, 56 ein Monitoring des Kohleausstiegs in den Jahren 2022, 2026, 2029 

und 2032 vorgesehen, welches von der Expertenkommission mit einer Stellungnahme begleitet 

werden soll. Der für 2022 vorgesehene Monitoringbericht zum Kohleausstieg liegt bisher noch 

nicht vor. Bei diesem Monitoring werden die Auswirkungen der Reduzierung und Beendigung der 
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Kohleverstromung auf die Versorgungssicherheit, auf die Anzahl und die installierte Leistung der 

von Kohle auf Gas umgerüsteten Anlagen, auf die Aufrechterhaltung der Wärmeversorgung und 

auf die Strompreise überprüft. Außerdem wird die Erreichung der gesetzlich festgelegten Zielni-

veaus (siehe dazu Abbildung 3-20) in das Monitoring einbezogen. In diesem Kontext sieht das 

KVBG eine Überprüfung vor, ob der Kohleausstieg bereits im Jahr 2035 erreicht werden kann 

(BMWK 2020). 

96. Auch im aktuellen Koalitionsvertrag haben die Koalitionsfraktionen festgehalten, dass zur 

Einhaltung der Klimaschutzziele ein beschleunigter Kohleausstieg nötig sei. Dieser soll idealer-

weise bis 2030 erfolgen (vgl. SPD, Bündnis90/Die Grünen & FDP 2021). 

97. Die gesetzlichen Stilllegungspfade für Braunkohlekraftwerke und Steinkohlekraftwerke wer-

den im KVBG unterschiedlich geregelt:   

Á Braunkohlekraftwerke sind zumeist große einzelne Kraftwerksblöcke, welche auch indivi-

duell im Kohleverstromungsbeendigungsgesetz aufgeführt sind. Der Ausstiegspfad 

umfasst für Braunkohlekraftwerke eine individuelle Stilllegung mit einem genauen Endda-

tum des Betriebs (§ 49 KVBG). Darüber hinaus ist für einzelne Braunkohlekraftwerke eine 

zeitlich gestreckte Stilllegung vorgesehen (dies betrifft jedoch nur drei einzelne Kraft-

werksblöcke: Jänschwalde A und B sowie Niederaußem H oder G). Die betroffenen 

Kraftwerksblöcke werden während der zeitlich gestreckten Stilllegung ausschließlich bei 

Bedarf durch den Übertragungsnetzbetreiber betrieben. Im Jahr 2023 haben sich konkrete 

Änderungen für die Stilllegung von größeren Braunkohlekraftwerken ergeben. Braunkoh-

lekraftwerke in Westdeutschland (Kohlerevier Rheinland) sind nun bereits bis 2030 

stillzulegen. Im Gegenzug konnten die beiden Kraftwerksblöcke Neurath D und Neurath E 

bis April 2024 betrieben werden. Unter Einbezug dieser Anpassungen verbleiben nach 

dem 31.03.2030 noch knapp 6,3 GW Nennleistung an Braunkohleanlagen in Deutschland.   

Á Im Gegensatz zu großen Braunkohlekraftwerken wurde für Steinkohlekraftwerke und klei-

nere Braunkohlekraftwerke der Stilllegungspfad nicht kraftwerksspezifisch im 

Kohleverstromungsbeendigungsgesetz aufgeführt. Die Stilllegung der Steinkohlekraft-

werke wird vor allem über zwei Möglichkeiten realisiert. Zum einen wurden 

Stilllegungsauktionen für Kompensationszahlungen durchgeführt. Die in der Auktion er-

folgreichen Kraftwerke müssen in der Folge zu einem in der Auktion festgelegten, festen 

Enddatum den Betrieb einstellen. Damit wird ein marktbasierter Ansatz gewählt. Darüber 

hinaus existiert die Möglichkeit einer gesetzlichen Reduzierung der Kraftwerkskapazität, 

also eines ordnungsrechtlichen Eingriffs. Bis zum Zieljahr 2026 wird die Zielerreichung für 

die Steinkohlekraftwerke in erster Linie durch Auktionen sichergestellt. Da die Auktionen 

für die Zieljahre 2024 bis 2026 unterzeichnet waren, wurden als Sonderfall drei Kraft-

werksblöcke mit einer Leistung von in Summe 1,4 GW ordnungsrechtlich stillgelegt 

όαƎŜǎŜǘȊƭƛŎƘŜ wŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎάύΦ 
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98. Für Steinkohlekraftwerke und kleinere Braunkohlekraftwerke spielen die sieben Stillle-

gungsauktionen eine große Rolle, die von der Bundesnetzagentur durchgeführt wurden. 

Insgesamt wurden 10,7 GW Kraftwerksleistung bezuschlagt, die bis 2026 stillgelegt werden.  

99. Tabelle 3-5 zeigt die Ergebnisse der Auktionen im Überblick. In vielen Auktionen lag das ge-

ǿƛŎƘǘŜǘŜ !ǳƪǘƛƻƴǎŜǊƎŜōƴƛǎ όŜǘǿŀ тл ϵκƪ²ύ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ǳƴǘŜǊ ŘŜƴ ƧŜǿŜƛƭƛƎŜƴ IǀŎƘǎǘǇǊŜƛǎŜƴ όмпф 

ϵκƪ² ŀƭǎ ƎŜǿƛŎƘǘŜǘŜǊ aƛǘǘŜƭǿŜǊǘύΦ  

Tabelle 3-5:  Überblick Ausschreibungen nach KVBG. 

Auktions-
termin 

Zieldatum 
(Stillle-

gungsjahr) 

Ausschrei-
bungs- 

volumen 

Bezu-
schlagte 
Menge 

Kosten Auktions-
ergebnis 

Höchst-
preis 

  GW GW Mio. ϵ ϵ/kW ϵ/kW 

1 2020 4 4,8 317 66 165 

2 2021 1,5 1,5 4-85 3-56 155 

3 2022 2,5 2,1 219 103 155 

4 2023 0,4 0,5 40-62 76-115 116 

5 2024 1,2 1,0 46 45 107 

6 2025 0,7 0,5 47 98 98 

7 2026 0,5 0,3 13-24 45-85 89 

Summe / Mittelwert 10,8 193,5* 686-800 64-75 149 

Quellen: Tiedemann & Müller-Hansen (2022), Bundesnetzagentur (2022), Bundesnetzagentur (2023). 

100. Insgesamt wurden in den Stilllegungsauktionen 41 Kraftwerksblöcke bezuschlagt. Der über-

wiegende Anteil der in der Auktion erfolgreichen Kraftwerke entfällt auf größere 

Steinkohlekraftwerke mit einer Leistung > 150 MW (davon 7,8 GW ältere Kraftwerke mit einer 

Inbetriebnahme vor dem Jahr 2014 und 2,4 GW neue Steinkohlekraftwerke mit einem Inbetrieb-

nahmedatum ab 2014). Insgesamt wurden 0,6 GW Anlagen mit einer Leistung < 150 MW 

bezuschlagt. Abbildung 3-19 zeigt die Ergebnisse der Ausschreibungen im Jahresverlauf und nach 

Technologie, Nennleistung und Alter gruppiert. Die nach den ursprünglichen Auktionen geplante 

Stilllegung ist mit den hellgrau schraffierten Balken dargestellt. Im Jahr 2022 wurden Krisenmaß-

nahmen ergriffen, um Erdgas einzusparen. Abbildung 3-19 zeigt die Effekte dieser Maßnahmen. 

Es ist zu erkennen, dass sich durch die befristete Marktrückkehr von Kraftwerken aus den ersten 

beiden Auktionen und die Laufzeitverlängerungen für die Kraftwerke aus der dritten und vierten 

Auktion der Zeitpunkt der Stilllegung von Kraftwerken mit einer Stilllegung von etwa 4 GW bis zum 

Jahr 2024 verschoben hat.  
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Abbildung 3-19:  Ergebnisse der Auktionen zu den Stilllegungen 

 
Anmerkungen: Die Ausschreibungsrunde im Jahr 2020 war überzeichnet. Somit hat gemäß § 18 Abs. 8 S. 2 KVBG das Gebot 
mit der Kennziffer, durch dessen Zuschlag das Ausschreibungsvolumen von 4.000 MW erstmals überschritten wurde, noch 
einen Zuschlag erhalten.  Braunkohle-Kleinanlagen nehmen nach § 43 KVBG an den Ausschreibungsrunden teil.  
Quellen: Bundesnetzagentur (2022), Bundesnetzagentur (2023).  
 

101. Abbildung 3-20 fasst nun die Entwicklungen für Braun- und Steinkohlekraftwerke in einer 

Gesamtgrafik zusammen. Hier wird die verbliebene Nennleistung je nach Technologie in den Jah-

ren bis 2038 dargestellt, wobei die beschriebenen Entwicklungen bis 2026 bereits berücksichtigt 

sind. Ab 2027 wird die Erreichung des Zielpfades (rote Linie) insbesondere über die gesetzliche 

Reduzierung der Kraftwerkskapazität, also einem ordnungsrechtlichen Eingriff, sichergestellt. 

Vom Zielniveau wird die verbleibende Leistung der großen Braunkohlekraftwerke abgezogen. Als 

Unterziel ergibt sich die installierte Nennleistung an Steinkohlekraftwerken (und kleinen Braun-

kohlekraftwerken). Ob und in welchem Umfang die gesetzliche Reduzierung ab 2027 zur 

Anwendung kommt, ist offen. Im Rahmen des Vorziehens des Kohleausstiegs im rheinischen Re-

ǾƛŜǊ ŀǳŦ Řŀǎ WŀƘǊ нлол Ƙŀǘ ŘŜǊ DŜǎŜǘȊƎŜōŜǊ ƛƳ Ϡ п όнύ Y±.D ŘŜƴ ŦƻƭƎŜƴŘŜƴ {ŀǘȊ ǾƛŜǊ ŀƴƎŜŦǸƎǘΥ α5ƛŜ 

in Anlage 2 genannten Braunkohleanlagen Niederaußem K, Neurath F (BoA 2) und Neurath G (BoA 

3) werden bei der Berechnung des Zielniveaus für die Reduzierung der Steinkohleverstromung 

ƴŀŎƘ {ŀǘȊ о ǎƻ ōŜƘŀƴŘŜƭǘΣ ŀƭǎ ǿǸǊŘŜƴ ǎƛŜ ȊǳƳ ½ƛŜƭŘŀǘǳƳ нлоу ǎǘƛƭƭƎŜƭŜƎǘΦά LƳ 9ǊƎŜōƴƛǎ ǾŜǊŅƴŘŜǊǘ 

sich der Stilllegungspfad der Steinkohlekraftwerke durch das Vorziehen des Kohleausstiegs bei den 

Braunkohlekraftwerken nicht. Dies wird dadurch deutlich, dass die erwartete Leistung der Kohle-

kraftwerke ab 2030 deutlich unter dem Zielniveau verläuft und sich der Ausstiegspfad dann 

insgesamt ambitionierter darstellt. 
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Abbildung 3-20:  Kohleausstiegspfad ohne Krisenmaßnahmen 

 
Quellen: KVBG (für die Braunkohlekraftwerke und das Zielniveau), Bundesnetzagentur (2023) (pars-Liste), Bundesnetzagentur 
(2023) (Auktionsergebnisse). 

102. Nationale Maßnahmen wie der deutsche Kohleausstieg wirken sich auf den EU-Emissions-

handel aus (EU-ETS). Um die Effekte eines nationalen Kohleausstiegs auf den EU-ETS ausgleichen 

zu können, ist nach § 8 Absatz 1 Treibhausgasemissionshandelsgesetz (TEHG) vorgesehen, dass 

die Bundesregierung die durch den Kohleausstieg freiwerdende Menge an Zertifikaten im EU-

Emissionshandelssystem löscht (vergleiche die folgende Box). 
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Löschung von Zertifikaten zur Absicherung der Emissionsminderung durch den Kohleausstieg  

Nach § 8 Absatz 1 Treibhausgasemissionshandelsgesetz (TEHG) ist vorgesehen, dass die Bundes-

regierung die durch den Kohleausstieg freiwerdende Menge an Zertifikaten im EU-

Emissionshandelssystem löscht. Die Quantifizierung erfolgt jeweils ex-post, also für das Vorjahr. 

Dabei soll auch die Wirkung der Marktstabilitätsreserve (MSR) berücksichtigt werden, die ggf. ei-

nen Teil der Überschüsse aufnimmt. Die EU-Kommission hat im Herbst 2023 die 

Auktionsverordnung für den EU-Emissionshandel entsprechend überarbeitet. Nach § 25 der EU-

Auktionsverordnung wurde das Verfahren für die Löschung geändert und ist nun kompatibler mit 

den nationalen Vorgaben des TEHG. Mit der Überarbeitung ist eine jährliche Ex-post-Löschung 

möglich. Bis Ende des Jahres 2023 musste die Bundesregierung die Löschungsabsicht für die durch 

die im Jahr 2022 stillgelegten Kraftwerksblöcke entstehenden Emissionsminderungen und auch 

die Methode notifizieren, wie die zukünftige Löschung erfolgen soll (Ziffer 9 des Anhang 2 der 

Auktionsverordnung). Dies ist auch erfolgt. In den Folgejahren ist bis zum Mai des Jahres die No-

tifizierung der geplanten Löschungsmenge für die Emissionsminderungen im Vorjahr möglich.  

Für die Konsistenz der nationalen Maßnahmen ist es wichtig, dass durch den Kohleausstieg frei-

werdende und nicht in die MSR überführten Zertifikate gelöscht werden, um einen 

Emissionsanstieg in anderen Anlagen, die vom EU-Emissionshandel erfasst werden, zu vermeiden.  

Der Einsatz von Kohlekraftwerken als Teil der Krisenmaßnahmen 

103. Durch die andauernde angespannte Versorgungslage für Erdgas als Folge des russischen An-

griffskriegs in der Ukraine bestand der Bedarf zusätzliche Kapazitäten zur Stromerzeugung zu 

mobilisieren. Besonders Kohlekraftwerke waren dabei von besonderem Interesse, da diese ohne 

Verzögerung zur Stromerzeugung herangezogen werden konnten. Dafür sind nach dem Gesetz 

über die Elektrizitäts- und Gasversorgung (EnWG) im Bereich Strom verschiedene Möglichkeiten 

festgelegt wie Kraftwerke aus Reserven befristet in den Markt zurückkehren konnten und wie 

existierende Kraftwerke über ihren Stilllegungstermin hinaus betrieben werden konnten. In der 

kurzen Frist bis 2024 wird durch den Einsatz von Kohlekraftwerken als Krisenmaßnahme vom ur-

sprünglich geplanten Kohleausstiegspfad, der in Abbildung 3-20 dargestellt ist, abgewichen. Diese 

Möglichkeiten werden in Abbildung 3-21 dargestellt und im Folgenden erläutert. Es wird darge-

stellt, welche Krisenmaßnahmen zur Ausweitung des Stromangebots ergriffen wurden und welche 

Reserven ggf. betroffen sind.  
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Abbildung 3-21:  Krisenmaßnahmen zur Ausweitung des Stromangebots 

 
Quelle: Eigene Darstellung. 

104. Im deutschen Stromsystem wird eine Reihe von Kraftwerksreserven vorgehalten (vergleiche 

Kapitel 6.1). Im Zuge der Krisenmaßnahmen zur Sicherstellung der Erdgasversorgung wurden für 

einige Mechanismen Sonderregelungen geschaffen. Dies betrifft einerseits die Netzreserve und 

andererseits die Versorgungsreserve. Darüber hinaus wurden Laufzeitverlängerungen für Kraft-

werksblöcke ermöglicht, die im Rahmen des KVBG und des KWKG zur Stilllegung verpflichtet 

waren.   

105. Im Falle der Alarm- oder Notfallstufe des Notfallplans Gas (vergleiche Kapitel 6.2) sollte Gas-

verbrauch zur Stromerzeugung reduziert werden. Diese Alarmstufe gilt seit dem 23.06.2022. Die 

Krisenmaßnahmen der Bundesregierung zur Bewältigung dieser angespannten Versorgungslage 

im Stromsektor durch Aktivierung von Kraftwerkskapazitäten betreffen nun die angesprochenen 

Sonderregelungen. Diese entscheiden somit auch über den Einsatz der Kraftwerkskapazitäten. Ge-

regelt werden die Maßnahmen u. a. über das Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetz, welches 

seit 30.09.22 und zeitlich limitiert bis 31.03.24 gültig war:  

Á Durch die Stromangebotsausweitungsverordnung mussten bzw. konnten in der Netzre-

serve vorgehaltene Steinkohlekraftwerke befristet bis maximal 31.03.2024 erneut am 

Markt teilnehmen (dies betrifft im Jahr 2023 16 Kraftwerke mit einer gesamten Nennleis-

tung von knapp 6,4 GW). Für diese Kraftwerke entfiel bei einer Marktteilnahme der 

Anspruch auf Vergütung im Rahmen der Netzreserve. 

o Nach KVBG stillzulegende Steinkohlekraftwerke wurden, sofern rechtlich und tech-

nisch möglich, zunächst in die Netzreserve überführt und mussten im Falle der 
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Alarmstufe oder Notfallstufe des Notfallplans Gas auch voll am Strommarkt teil-

nehmen (konkret betrifft dies die Kraftwerke der 3. und 4. Ausschreibungsrunde, 

siehe dazu Tabelle 1). Somit ist deren Stilllegungszeitpunkt auf 2024 verschoben. 

o Kraftwerke, die sich jenseits dessen bereits in der Netzreserve befinden und kein 

Gas verstromen, konnten befristet an den Markt zurückkehren.  

Á Braunkohlekraftwerke in der Versorgungsreserve nahmen bis zum 31.03.2024 am Strom-

markt teil (dies betrifft die Kraftwerksblöcke Jänschwalde E & F, Niederaußem E & F und 

Neurath C).  

Á Die Stilllegung der beiden Braunkohlekraftwerksblöcke Neurath D & E wurde um 15 Mo-

nate auf den 31.03.2024 verschoben. Im Gegenzug wird der Braunkohleausstieg im 

Rheinischen Revier auf das Jahr 2030 vorgezogen (dies betrifft die Kraftwerksblöcke Nie-

deraußem K, Neurath G und Neurath H). 

Á Nach § 35 Absatz 22 KWKG wurde die verpflichtende Stilllegung von Kohle-KWK-Anlagen, 

die den Kohleersatzbonus nutzen, bis zum 31.03.2024 ausgesetzt (dies betrifft z. B. den 

Kraftwerksblock Herne 4).   

106. Über diese Krisenmaßnahmen ergab sich in den beiden Jahren 2022 und 2023 ein zusätzli-

cher Einsatz von konventionellen Kraftwerken. Die folgende Abbildung 3-22 zeigt die Summe der 

Stromproduktion der in der Gasmangellage wieder eingesetzten bzw. der nicht stillgelegten Kraft-

werke. Im Jahr 2022 betrug die Produktion ca. 5 TWh und ist im Jahr 2023 auf fast 14 TWh 

gestiegen. Bezogen auf die Summe der Kohleverstromung wurden im Jahr 2022 3 % und im Jahr 

2023 11 % der Erzeugung aus diesen Reservekraftwerken bereitgestellt. Bei den Reservekraftwer-

ken handelt es sich überwiegend um Kohlekraftwerke. Das einzige Mineralölkraftwerk Irsching 3 

trug nur 0,1 % zur gesamten Stromerzeugung der Kraftwerke bei, welche von den Krisenmaßnah-

men erfasst wurden.  
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Abbildung 3-22:  Kraftwerkseinsatz der von Krisenmaßnahmen betroffenen Kraftwerke in 

der Gasmangellage. 

 
Anmerkung: Es wurden keine Erzeugungsdaten für GKM-7 sowie Marl berichtet (7 % der wieder eingesetzten Kraftwerksleis-
tung) 
Quelle: ENTSO-E Transparency Platform. 

107. Durch die zeitliche Limitierung der Maßnahmen wirken sich diese lediglich bis 31.03.2024 

auf die Verwendung der Kohlekraftwerke aus. Der Kohleausstiegspfad des KVBG bis 2038 bleibt 

damit im Kern unverändert.  

3.3.2 Analyse eines Kohleausstiegs bis 2030 

Aktuelle Studien zur Analyse eines Kohleausstiegs bis 2030 

108. Nach KVBG soll der Kohleausstieg bis spätestens 2038 vollzogen werden. Im Gegensatz dazu 

wird im Koalitionsvertrag ein Kohleausstieg bis 2030 angestrebt (vgl. SPD, Bündnis90/Die Grünen 

& FDP 2021). Nach aktuellem Stand bleiben jedoch größere Kohlekraftwerkskapazitäten über das 

Jahr 2030 hinaus bestehen. Für die westdeutschen Braunkohlekraftwerke ist ein Ausstieg bereits 

bis 2030 möglich. Für diese ist eine Stilllegung bis 2030 bereits gesetzlich geregelt. Neuere Stein-

kohlekraftwerke (z. B. Datteln), zu denen es keine konkreten Pläne über eine Stilllegung oder 

Umrüstung vor dem gesetzlichen Zieldatum zum Ausstieg aus der Steinkohleverstromung gibt, 

müssen dann gemäß der gesetzlichen Zieldaten (der Pfad wird in Abbildung 3-20 dargestellt) über 

die gesetzliche Reduzierung stillgelegt werden, jedoch erst nach 2030. In Ost-Deutschland sollen 

nach aktueller Planung der Unternehmen die Braunkohlekraftwerke noch bis 2038 betrieben wer-

den. Die Stilllegung von Kohlekraftwerken muss jedoch nicht zwangsläufig über die gesetzlichen 
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Regelungen des KVBG erfolgen, sondern kann auch marktgetrieben aufgrund der energiewirt-

schaftlichen Rahmenbedingungen erfolgen.  

109. Um Erkenntnisse zu gewinnen, unter welchen Rahmenbedingungen ein frühzeitiger markt-

getriebener Kohleausstieg erfolgen könnte bzw. welche Auswirkungen ein marktgetriebener oder 

ordnungsrechtlicher Kohleausstieg auf das Stromsystem haben würde, werden quantitative Ener-

giemarktmodelle eingesetzt. Diese erlauben es, die Entscheidungen verschiedener Akteure am 

Strommarkt unter verschiedenen regulatorischen Rahmenbedingen sowie unter verschiedenen 

Annahmen bezüglich der für die Entscheidungen der Marktakteure relevanten Parameter zu ana-

lysieren. Der Vergleich der Ergebnisse in verschiedenen Szenarien erlaubt es, Aussagen zum 

Einfluss bestimmter Rahmenbedingungen oder Marktentwicklungen (z. B. CO2- und Brennstoff-

preise, EE-Ausbau oder Kostenentwicklungen bei verschiedenen Technologien) auf die 

Entscheidungen der Marktakteure zu treffen und Trends zu identifizieren. Aufschlussreich ist ins-

besondere der Vergleich verschiedener Szenarien. Absolute Ergebnisse einzelner Szenarien sollten 

hingegen nicht überinterpretiert werden, da es in der Realität weitere, nicht in den Modellen be-

rücksichtigte oder abbildbare Einflussfaktoren auf das tatsächliche Marktgeschehen gibt.  

110. Die Auswirkungen eines marktgetriebenen beziehungsweise ordnungsrechtlichen Kohleaus-

stiegs wurden in einer Reihe von Studien analysiert, deren Ergebnisse hier überblicksartig 

zusammengefasst werden: 

Á EWI (2022): Die Analyse erfolgt mit Hilfe eines für ganz Europa kalibrierten Strommarkt-

modells, welches endogen Zubau- und Abbauentscheidungen für Erzeugungskapazitäten 

bestimmt. Die Studie unterstellt in verschiedenen Szenarien einen verlangsamten und ei-

nen ambitionierten EE-Ausbau, der den Zielsetzungen der Bundesregierung entspricht. Die 

Gesamtnachfrage wird auf 628-716 TWh je nach Szenario festgelegt, abhängig vom Grad 

der Elektrifizierung. Der Zubau von Gaskraftwerken erfolgt im Modell mit einem (teil-

weise bindenden) Maximum, bei dem die Zubaumenge bis zum Jahr 2026 auf 7 GW und 

bis 2030 auf 16 GW limitiert ist. Unter den in der Studie getroffenen Annahmen verbleibt 

2026 noch eine Kohlestromerzeugung von 30 ς 165 TWh und im Jahr 2030 noch von 9 ς 

93 TWh je nach Szenario. Die Kohlekraftwerke werden im Jahr 2030 v.a. zur Residuallast-

deckung betrieben und die gesetzlichen Zielwerte des deutschen Kohleausstiegspfads 

bzgl. installierter Leistung werden teilweise unterschritten, was auf marktgetriebene Still-

legungen hindeutet. Parallel zu diesen Stilllegungen werden Gaskraftwerke zur Deckung 

des entstehenden Bedarfs an steuerbarer Leistung mit einer Leistung zwischen 2 und 6 

GW zugebaut. Dieser Zubau findet in der Modellierung marktgetrieben statt. 

Á Agora Energiewende, Prognos & Consentec (2022): In dieser Studie wird untersucht, mit 

welchen Maßnahmen die Klimaneutralität der deutschen Stromversorgung bis 2035 er-

reicht werden kann. Diese Analyse erfolgt mit einem detaillierten und teilweise 

regionalisierten Modell für Deutschland und Europa, in welchem jährliche Betrachtungen 

bis zum Jahr 2035 vorgenommen werden. Angenommen wird ein Anteil der regenerativen 
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Stromerzeugung von 80 % im Jahr 2030, wobei die Gesamtnachfrage im Jahr 2030 726 

TWh beträgt. Bei Gaspreisen, die mittelfristig durch den LNG-Preis (ca. 34 ϵ/MWh) be-

stimmt werden, ergibt sich bei einem Anstieg des CO2-Preises auf ca. 100 ϵ/t ein 

marktgetriebener Kohleausstieg bis 2030. Kohleverstromung ist unter diesen Annahmen 

bereits ab 2025 weniger rentabel.  

Á Egerer et al. (2022) & (2024): Für verschiedene Szenarien zu Rohstoffpreisen und dem Aus-

bau der regenerativen Stromerzeugung werden in einem Strommarktmodell der 

marktgetriebene Zubau und die Abbauentscheidungen in Deutschland und seinen Nach-

barländern analysiert. In Egerer et al. (2022) wird für 2030 eine EE-Erzeugung von 588 TWh 

und eine Gesamtnachfrage von 750 TWh angenommen. Bei im Vergleich zu anderen Stu-

dien hohen Gaspreisen (Szenarien mit 40 und 65 ϵ/MWh neben einem Szenario mit 15 

ϵ/MWh) und einem CO2-tǊŜƛǎ Ǿƻƴ ммп ϵκǘ ǾŜǊōƭŜƛōen in den Berechnungen im Jahr 2030 

noch 8-17 GW an Kohlekapazitäten im Markt, außer bei einem forcierten Kohleausstieg. 

Im Vergleich dazu ergibt sich für Egerer et al. (2024) bei Szenarien mit einem höheren CO2-

Preis (155 ϵ/t) in Verbindung mit niedrigeren Gaspreisen (28,50 ϵκa²Ƙύ Ŝƛƴ ƳŀǊƪǘƎŜǘǊƛŜπ

bener Braunkohleausstieg bis 2030.  

Á UBA (2023): In einer Analyse mit einem europaweiten Modell mit jahresscharfer Auflösung 

bis 2033 und Fünfjahresschritten bis 2050 werden im Projektionsbericht 2023 zwei 

Grundszenarien verglichen, in denen unterschiedliche Maßnahmenpakete zur Reduktion 

von Emissionen analysiert werden. Der Zubau von Gaskraftwerken erfolgt exogen, wobei 

angenommen wird, dass dieser v.a. durch den Umbau von bisher kohlebetriebenen KWK-

Anlagen getrieben wird. Der Kapazitätsbedarf zur Deckung der Stromnachfrage wird iden-

tifiziert, eine detaillierte Analyse des marktgetriebenen Zubaus von Gaskraftwerken 

erfolgt nicht. Angenommen werden je nach Grundszenario 660-712 TWh Gesamtnach-

frage und eine erneuerbare Erzeugung von 548-558 TWh. Da ein Großteil der 

Kohlekraftwerke in den Berechnungen keine ausreichenden Deckungsbeiträge erwirt-

schaftet, zeigen die Ergebnisse, dass die entsprechenden Kohlekraftwerkskapazitäten bis 

zum Jahr 2030 nahezu vollständig aus dem Markt gedrängt sind, wobei in einem Szenario 

3 GW verbleiben. Erdgas-KWK-Kraftwerke werden exogen als Ersatz der Kohle-KWK-Anla-

gen und im Rahmen der Förderung von KWK-Anlagen in Höhe einer installierten Leistung 

von ca. 4,8 GW zugebaut. 

Á Sgarciu et al. (2023): Die Auswirkungen der zwei zentralen Maßnahmen (die CO2 ςBeprei-

sung sowie ein ordnungsrechtlicher Eingriff) zur Erreichung des Kohleausstiegs werden in 

einer Modellanalyse mit endogenen Kapazitätsentscheidungen betrachtet. Dabei werden 

niedrige Preise für Emissionszertifikate (37-64 ϵ/t) bei einer erneuerbaren Erzeugungs-

menge von 408 TWh und einer Gesamtstromnachfrage von 601 TWh angenommen. Ein 

marktgetriebener Kohleausstieg vor 2038 ergibt sich in dieser Modellierung schon durch 

moderate Preise für Emissionszertifikate. Im Gegenzug werden über den Markt Gaskraft-

werke zugebaut, um die fehlende Erzeugungskapazität zu substituieren. 
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Tabelle 3-6:  Zentrale Annahmen ausgewählter Studien. 

 EWI (2022) 

Agora Ener-

giewende, 

Prognos &  

Consentec 

(2022)   

Egerer et al. 

(2022) 
UBA (2023) 

Sgarciu et al. 

(2023) 

Egerer et 

al. (2024) 

Modellbeschreibung 

Betrachtung von 

Zu- und Abbau 

steuerbarer 

Kraftwerkskapa-

zitäten 

endogener 

Zu- und Ab-

bau. Zubau 

limitiert. 

endogener 

Zu- und Ab-

bau 

endogener 

Zu- und Ab-

bau 

endogene 

Stilllegung 

von Kohle-

kraftwerken 

endogener 

Zu- und Ab-

bau 

endogener 

Zu- und 

Abbau 

Betrachtung Aus-

land 

Strom-  

handel 

Strom-  

handel 

Stromhandel 

und endo-

gene Zu- und 

Abbauent-

scheidungen 

Strom-  

handel 

Strom-  

handel 

Stromhan-

del und 

endogene 

Zu- und 

Abbau-

entschei-

dungen 

Zeithorizont 2026 & 2030  

2022 - 2035, 

verschie-

dene 

Zieljahre 

2030 

2023-2050, 

verschie-

dene 

Zieljahre 

2020-2040, 

verschie-

dene 

Zieljahre 

2030 

Modellannahmen 

Erzeugungsmen-

gen EE 

435 ς 638 

TWh 
619 TWh 588 TWh 

548 - 558 

TWh 
408 TWh 541 TWh 

Gesamtstrom-

nachfrage 

628 ς 716 

TWh 
726 TWh 700 TWh 

660-712 

TWh 
601 TWh 

609 - 743 

TWh 

Preis für Emissi-

onszertifikat 
118 ϵ/t  100 ϵ/t  114 ϵ/t   79 - 109 ϵ/t  37-64 ϵ/t  

75 ς 155 

ϵ/t  
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Gaspreis 
22 ς 59 

ϵ/MWh 
~ 34 ϵ/MWh 

40 ς 65 

ϵ/MWh 

24 - 40 

ϵ/MWh 
35 ϵ/MWh 29 ϵ/MWh 

Gasbestand Aus-

gangssituation 
24 GW 30 GW 24 GW 28.8 ~ 30 GW 32 GW 

Modellergebnisse 

Gaskraftbestand 

in 2030 
26 - 30 GW 46 GW 41 - 58 GW 30 - 34 GW ~ 38 GW 

33 ς 45 

GW 

Kohlekraftbe-

stand in 2030 
12 - 17 GW  0 GW  0 - 17 GW  0 - 3 GW  ~ 4 ς 17 GW 0 - 14 GW 

Notwendiger Zu-

bau Gas 

2 - 6 GW 

(mit Limit) 
16 GW 17 - 34 GW ~ 5 GW ~ 8 GW 1 - 13 GW 

Anmerkung: Es wurden Studien ausgewählt, bei denen die Annahmen offengelegt wurden.  

111. Die hier betrachteten Studien zeigen auf, dass der Kohleausstieg marktgetrieben und 

schneller als zu den gesetzlichen Zielwerten (vgl. Abbildung 3-20) stattfinden könnte. Ein vollstän-

diger marktgetriebener Kohleausstieg deutlich vor 2038 ergibt sich jedoch nur unter 

entsprechenden Rahmenbedingungen. Dazu gehören ein steigender CO2-Preis (über die im NEP 

angenommenen 114 ϵ/t hinaus), ein konsequenter, beschleunigter Ausbau der erneuerbaren 

Energien sowie ein entsprechender Zubau von Gaskraftwerken. In den Studien geht ein marktge-

triebener Kohleausstieg in den meisten Fällen mit einem entsprechenden marktgetriebenen 

Zubau von Gaskraftwerken einher (siehe Tabelle 3-6), welche unter den in den Strommarktmodel-

len getroffenen Annahmen in einem Energy-Only-Markt mit einer Gebotszone für Deutschland 

ausreichend Deckungsbeiträge erwirtschaften. Da in der Realität unter den aktuellen Gegebenhei-

ten die Funktionsweise des Strommarkt 2.0 aus verschiedenen Gründen geschwächt wurde, ist 

unklar, ob die Investitionsanreize für einen rein marktgetriebenen Zubau von Gaskapazitäten aus-

reichen. Wird in diesem Fall der Zubau der Gaskraftwerke nicht anderweitig sichergestellt (z. B. 

über Ausschreibungen wie sie in der Kraftwerkstrategie vorgesehen sind, vgl. Kapitel 6.1), ist auch 

ein frühzeitiger, marktgetriebener Kohleausstieg ungewiss, bzw. müssten Kohlekraftwerke durch 

entsprechende Flankierungsmaßnahmen zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit und ggf. 

außerhalb des Marktes vorgehalten werden.  

  



Bericht 

 

89 

Aktuelle Entwicklung der Deckungsbeiträge von Kohlekraftwerken  

112. Die in der Tabelle 3-6 betrachteten Modellrechnungen werden im Folgenden durch eine 

Berechnung der möglichen Deckungsbeiträge von konventionellen Kraftwerken basierend auf ak-

tuellen Future-Strompreisnotierungen ergänzt (vergleiche z. B. frühere Arbeiten wie Öko-Institut 

et al. 2012 und Öko-Institut 2021). Die Ergebnisse für die ermittelten Deckungsbeiträge (Spreads) 

sind in Abbildung 3-23 enthalten. Für die Ermittlung der Deckungsbeiträge wurde dabei so vorge-

gangen, dass vom Future-Strompreis die Kosten für Brennstoffe und CO2 abgezogen wurden.8 

Dabei wurden repräsentative Anlagen verwendet.9 Um abzubilden, dass konventionelle Kraft-

werke in der Regel flexibel eingesetzt werden und somit im Durchschnitt einen höheren Spotpreis 

realisieren können als den Strompreis für eine Grundlaststromlieferung (Base), wurden differen-

ȊƛŜǊǘŜ αǇǊƛŎŜ ŎŀǇǘǳǊŜ ǊŀǘŜǎά ǾŜǊǿŜƴŘŜǘΦ 5ƛŜǎŜ ōƛƭŘŜƴ ς wie bei einem Profilfaktor für erneuerbare 

Energien ς das Verhältnis der realisierten Spotmarkterlöse der Technologien im Verhältnis zum 

durchschnittlichen Spotpreis ab. Es wurden die real erreichten Werte für das Jahr 2023 verwendet 

(110 % für Braunkohlekraftwerke, 133 % für Steinkohlekraftwerke und 138 % für stromgeführte 

Erdgaskraftwerke).10  

113. Als Ergebnis ist festzuhalten, dass in den nächsten Jahren bis 2026 durchaus positive De-

ŎƪǳƴƎǎōŜƛǘǊŅƎŜ ƛƴ ŜƛƴŜǊ DǊǀǖŜƴƻǊŘƴǳƴƎ Ǿƻƴ ол ōƛǎ пл ϵκa²Ƙ ŜǊǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘŜǘ ǿŜǊŘŜƴ ƪǀƴƴŜƴΣ ŘƛŜ 

ausreichen sollten, um die Fixkosten der Kraftwerke zu decken und somit auch den Weiterbetrieb 

dieser Anlagen sicherzustellen. Mit Blick auf die zweite Hälfte der 2020er sinken die Deckungsbei-

träge jedoch deutlich ab und es zeichnet sich ab, dass diese ab 2028 für die Kohlekraftwerke sogar 

negativ werden. Die Möglichkeit der Refinanzierung der Fixkosten (Personal, Revisionen) nimmt 

dann ab. Soweit die Capture-Rate dann nicht deutlich ansteigt und bei gesunkener Auslastung hö-

here Erlöse ermöglicht, wäre ein marktgetriebener weitgehender Kohleausstieg dann sehr 

wahrscheinlich. Die Expertenkommission weist darauf hin, dass nach derzeit geltender Rechtslage 

die Möglichkeit besteht, Kohlekraftwerke aus dem Markt gehen zu lassen, sie aber mit Blick auf 

die Versorgungs- bzw. Systemsicherheit in Reserven vorzuhalten (auch wenn diese Option mit 

Blick auf Technik, Personal sowie Brennstoffbevorratung Grenzen hat). Jenseits dessen sollten alle 

Versuche unterlassen werden, defizitäre Kraftwerke über direkte oder indirekte Subventionen im 

Markt zu halten. 

 
8  CǸǊ .ǊŀǳƴƪƻƘƭŜƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜ ǿǳǊŘŜƴ ƪǳǊȊŦǊƛǎǘƛƎŜ ǾŀǊƛŀōƭŜ .ǊŜƴƴǎǘƻŦŦƪƻǎǘŜƴ ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ мΣр ϵκa²Ƙ ŀƴƎŜǎŜǘȊǘ όmƪƻ-Institut 
2021) 

9  Die verwendeten Nutzungsgrade betragen 55% für Erdgaskraftwerke, 45% für Steinkohlekraftwerke und 40% für Braunkoh-
lekraftwerke.  

10  Basierend auf der Produktion der Blöcke Neurath F, Neurath G und Boxberg R (Braunkohle), Wilhelmshaven und Lünen (Stein-
kohle) und Hamm 10, Hamm 20 und Knapsack 2 (Erdgas) im Jahr 2023.  
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Abbildung 3-23:  Entwicklung der Deckungsbeiträge von konventionellen Kraftwerken: 

Green Spark Spread, Clean Dark Spread, Clean Brown Spread 

 

Anmerkung: Die Berechnung der historischen Daten bis April 2024 basiert auf Preisergebnissen für die jeweiligen Terminkon-
trakte für das Folgejahr. Für die Projektion werden die im April 2024 gehandelten Terminkontrakte für die Jahre 2025 bis 
2028 verwendet. Dadurch ergibt sich methodisch im Jahr 2025 eine Lücke, um die Terminkontrakte des Jahres 2024 nicht 
doppelt zu verwenden.  
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf EEX und ICE.   

Entwicklung der gesicherten Leistung im Kontext des Kohleausstiegs  

114. In den oben genannten Studien ergibt sich unter den gegebenen Rahmenbedingungen ein 

marktgetriebener Zubau an steuerbaren Kraftwerken. In der Realität ist ein rein marktgetriebener 

Zubau aufgrund des aktuell geschwächten Marktdesign allerdings fraglich. Auch bleibt dabei offen 

wie viel Kapazität bis 2030 in absoluten Zahlen zugebaut werden muss. Die Bundesregierung plant 

nach der Ankündigung der Kraftwerkstrategie zunächst mit einem Zubau von 10 GW an Gaskraft-

werken, welche auf den Betrieb mit Wasserstoff umgestellt werden sollen. Je nach 

Grundannahmen (marktgetriebener Zubau oder z. B. Zubau von KWK-Anlagen, die über das KWKG 

gefördert werden) variieren die in der Fachliteratur prognostizierten Zubaumengen an steuerba-

ren Kraftwerkskapazitäten. EWI (2022) sowie UBA (2023) im Projektionsbericht gehen von einem 

eingeschränkten bzw. exogenen Zubau an Gaskraftwerken aus, der primär über das KWKG finan-

ziert wird. Somit ergibt sich in diesen Studien ein vergleichsweise niedriger Ausbaubedarf. Bei 

endogenem Ausbau der Kapazitäten in Reaktion auf die erwarteten Knappheitspreise und Ver-

trauen in den Bestand des Marktdesigns kann sich auch ein deutlich höherer Zubau an 

Gaskraftwerken bis 2030 ergeben, siehe Egerer et al. (2022) oder Sgarciu et al. (2023). Ein voll-

ständiger Kohleausstieg bis 2030 kann die Notwendigkeit des Zubaus an Gaskraftwerken 

verstärken, wie Egerer et al. (2022) zeigen. Dies bezieht sich sowohl auf die notwendige installierte 
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Leistung (im Vergleich zum planmäßigen Kohleausstieg bis 2038 ergibt sich dort ein zusätzlicher 

Zubau von 5 bis 12 GW), als auch den Kraftwerkseinsatz.  

115. Die zur Kompensation eines Kohleausstiegs notwendigen Gaskraftwerke werden auch lang-

fristig als Reservekapazitäten bzw. für die Versorgungssicherheit benötigt (vgl. Kapitel 6.1). Es 

besteht nun die Möglichkeit diese regelbaren Kraftwerkskapazitäten an netzdienlichen Orten zu 

platzieren. Verschiedene Studien zeigen die Perspektive auf, dass Gesamtsystemkosten durch den 

Zubau von wasserstofffähigen Gaskraftwerken an netzdienlichen Orten unter Berücksichtigung 

von Netzausbau und dem Ausbau erneuerbarer Stromerzeugung in der Summe gesenkt werden 

könnten (siehe z. B. Grimm et al. 2021, McKinsey 2024).  

116. Blickt man über die Landesgrenzen Deutschlands hinaus, so können sich durch den poten-

tiell vorgezogenen Kohleausstieg in Deutschland Auswirkungen auf die Erzeugungskapazitäten 

der Nachbarländer ergeben. Abrell & Kosch (2022) zeigen in einer empirischen Betrachtung den 

signifikanten Zusammenhang nationaler Entwicklungen bei Erzeugungskapazitäten mit den er-

wirtschafteten Renten von Erzeugungskapazitäten im Ausland. In einer Studie von Steppat et al. 

(2023) wird für Europa in Summe langfristig ein marktgetriebener Rückbau von Kohlekraftwerken 

erwartet, der im internationalen Kontext teilweise durch Gaskraftwerke und v.a. durch den Zubau 

von erneuerbarer Erzeugung kompensiert wird. Dies deutet auf substanzielle Zusammenhänge 

und Wechselwirkungen nationaler Defossilisierungsstrategien hin. Bezogen auf den deutschen 

Kohleausstieg wird dieser Zusammenhang in Egerer et al. (2022) ausführlicher mit Hilfe eines 

Strommarktmodells für Deutschland und seine Nachbarländer untersucht. Der Rückgang der 

Stromerzeugung durch einen Kohleausstieg bis 2030 wird nicht vollständig durch die Produktion 

von neuen Gaskraftwerken in Deutschland ersetzt. Stattdessen erhöhen sich neben einer teilwei-

sen höheren Gasverstromung in Deutschland die Importe aus dem Ausland, was dazu führt, dass 

Deutschland in den Berechnungen für 2030 Nettoimporteur von Strom ist. In einigen Szenarien 

kommt es dazu, dass in den Nachbarländern weniger Kohlekraftwerke stillgelegt werden. Somit 

könnte durch einen Kohleausstieg bis 2030 jenseits marktgetriebener Prozesse Kohlestrompro-

duktion von Deutschland ins Ausland verlagert werden. Da eine detailliertere Betrachtung der 

konkreten Auswirkungen des deutschen Kohleausstiegs auf Kraftwerkskapazitäten in den Nach-

barländern von erheblicher Bedeutung ist, regt die Expertenkommission an, solche 

Zusammenhänge in zukünftigen Evaluationen eines (vorgezogenen) Kohleausstiegs ausführlicher 

zu analysieren und transparent darzustellen. 

Preiseffekte des Kohleausstiegs 

117. Großhandelsstrompreise ergeben sich im Energy-Only-Markt im Zusammenspiel von 

Stromangebot und (residualer) Stromnachfrage am Strommarkt. Die Angebotsfunktion ist dabei 

durch die Merit-Order gegeben, die die verfügbaren Erzeugungskapazitäten nach ihren Grenzkos-

ten ordnet. Je nach Höhe der Nachfrage kommt in einer Handelsperiode (üblicherweise 

Viertelstunden) zunächst die günstigste, bei hoher Nachfrage teurere Kapazitäten in den Markt 
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und setzen den Preis. In den Jahren 2022 und 2023 ergaben sich durch die hohen Gaspreise ent-

sprechend hohe Strompreise durch preissetzende Gaskraftwerke mit hohen Grenzkosten. 

Mittlerweile sind aber die Gaspreise wieder deutlich gesunken. Mit Blick auf einen möglichen vor-

gezogenen, ordnungsrechtlichen Kohleausstieg bis 2030 stellt sich die Frage, ob die Stilllegung 

dieser Erzeugungskapazitäten, welche potentiell niedrigere Grenzkosten als Gaskraftwerke auf-

weisen, Preiseffekte am Strommarkt auslösen kann und wenn ja, in welcher Höhe. Für das Jahr 

2030 zeichnen die aktuellen Entwicklungen folgendes Bild: 

Á Gaspreise, welche im Jahr 2022 noch über 75 ϵ/MWh im Grenzübergangspreis lagen, ten-

dieren in den Future-Märkten bereits dazu in den Bereich von 28 - 29 ϵ/MWh (Dutch TTF 

Natural Gas Futures, EEX THE Natural Gas Futures, Stand März 2024) zu sinken. Mittelfris-

tig kann also von einem Gaspreis auf moderatem Niveau bei ausreichender lokaler 

Versorgung ausgegangen werden. 

Á Es kann von einem Anstieg der CO2-Preise ausgegangen werden. Bei ansteigenden CO2-

Preisen würden die Grenzkosten der Kohlekraftwerke stärker ansteigen als die der Gas-

kraftwerke. Dadurch würden die Volllaststunden der Kohlekraftwerke sinken, so dass sie 

schon vor ihrem Ausscheiden einen geringeren Einfluss auf den Preis hätten.  

Á Vor dem Hintergrund der aktuell gültigen gesetzlichen Rahmenbedingungen können Koh-

lekraftwerke auch über das Jahr 2030 hinaus betrieben werden. Fraglich ist ob unter den 

bereits genannten Entwicklungen die vorgesehenen Kapazitäten im Jahr 2030 überhaupt 

ausreichend Deckungsbeiträge erwirtschaftet werden können, oder ob ein marktgetriebe-

ner Kohleausstieg zumindest teilweise bereits vorgezogen stattfindet (vgl. die Diskussion 

im vorherigen Abschnitt).  

118. Ein vollständiger Kohleausstieg bis 2030 sollte somit unter Berücksichtigung der aufgeführ-

ten Entwicklungen des Stromsystems nur geringe Auswirkungen auf das durchschnittliche 

Preisniveau in Deutschland haben. Durch einen Gaspreis auf mittlerem Niveau oder den anstei-

genden Preis für Emissionszertifikate haben Kohlekraftwerke im Jahr 2030 nur geringe 

Volllaststunden und werden mit variablen Erzeugungskosten ähnlich zu Gaskraftwerken betrie-

ben. Somit kann Stromerzeugung hier ohne große Preiseffekte zwischen den Energieträgern 

substituiert werden (vgl. Abbildung 3-24). 
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Abbildung 3-24: Preisdauerlinien für Deutschland im Jahr 2030 in Egerer et al. (2024) unter 

verschiedenen Kohleausstiegspfaden. 

 
Anmerkung: Verglichen werden zwei Szenarien mit einem CO2-Preis von 155 EUR/t.  
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Egerer et al. (2024). 

119. Neben den Effekten des Kohleausstiegs auf das Preisniveau in Deutschland gilt es, die Aus-

wirkungen auf die Nachbarstaaten im Blick zu behalten. Deutschland spielt als zentral gelegenes 

Land im europäischen Strombinnenmarkt eine wichtige Rolle für den grenzüberschreitenden 

Stromhandel. Daher wirken sich nationale Entscheidungen wie der vorgezogene Kohleausstieg bis 

2030 nicht nur auf Deutschland selbst, sondern auch auf die Nachbarländer aus. Diese Interaktion 

zwischen den (meist) nationalen Strompreiszonen wird in Egerer et al. (2024) ausführlicher be-

trachtet. Der erwartete Durchschnittspreis in Deutschland über das Jahr 2030 liegt in den 

Modellierungsergebnissen bei 78 ς 91 ϵ/MWh je nach angenommener Entwicklung der äußeren 

Rahmenbedingungen (vgl. Die Ergebnisse in Egerer et al. (2024) deuten darauf hin, dass es unter 

den getroffenen Annahmen keine wesentlichen Preiseffekte eines deutschen Kohleausstiegs bis 

2030 auf die Preise in Deutschland selbst sowie den Nachbarländern geben wird, wie in Tabelle 3-

7 exemplarisch für Deutschland und Frankreich zeigt. Obwohl Deutschland in den Berechnungen 

im Falle eines Kohleausstiegs bis 2030 mehr Strom aus den Nachbarländern importiert, hat dies 

aufgrund der bei höheren CO2-Preisen sehr ähnlichen variablen Erzeugungskosten von Gas- und 

Kohlekraftwerken nur geringe Auswirkungen auf die Strompreise der unterschiedlichen Gebots-

zonen. Dies zeigt auch ein Vergleich der Preisdauerlinien aus Egerer et al. (2024) mit und ohne 

vorgezogenen Kohleausstieg für das Jahr 2030 in Abbildung 3-24. Zusätzlich zeigen die Ergebnisse 

in Abbildung 3-24 und Abbildung 3-25, dass sich auch bei einem deutlich gestiegenen Anteil an 
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erneuerbaren Energien im Strommix für 2030 nur in einer begrenzten Anzahl an Stunden ein nied-

ǊƛƎŜǊ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎ ƴŀƘŜ л ϵκa²Ƙ ŜǊƎŜōŜƴ ǿǸǊŘŜΦ YƻƴǾŜƴǘƛƻƴŜƭƭŜ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎǎǘŜŎƘƴƻƭƻƎƛŜƴ ōƭŜƛōŜƴ 

in den meisten Stunden des Jahres preissetzend. Diese Situation wird sich bei Anteilen der Strom-

erzeugung auf Basis erneuerbarer Energien von mehr als 80 %, d. h. jenseits des Zeithorizonts 2030 

deutlich verändern (siehe dazu Abbildung 3-25). 

120. Tabelle 3-7 für Egerer et al. 2024). Ein vergleichbares Preisniveau im europäischen Durch-

schnitt für das Jahr 2030 ergibt sich z. B. auch in Steppat et al. (2023).  

121. Die Ergebnisse in Egerer et al. (2024) deuten darauf hin, dass es unter den getroffenen An-

nahmen keine wesentlichen Preiseffekte eines deutschen Kohleausstiegs bis 2030 auf die Preise 

in Deutschland selbst sowie den Nachbarländern geben wird, wie in Tabelle 3-7 exemplarisch für 

Deutschland und Frankreich zeigt. Obwohl Deutschland in den Berechnungen im Falle eines Koh-

leausstiegs bis 2030 mehr Strom aus den Nachbarländern importiert, hat dies aufgrund der bei 

höheren CO2-Preisen sehr ähnlichen variablen Erzeugungskosten von Gas- und Kohlekraftwerken 

nur geringe Auswirkungen auf die Strompreise der unterschiedlichen Gebotszonen. Dies zeigt 

auch ein Vergleich der Preisdauerlinien aus Egerer et al. (2024) mit und ohne vorgezogenen Koh-

leausstieg für das Jahr 2030 in Abbildung 3-24. Zusätzlich zeigen die Ergebnisse in Abbildung 3-24 

und Abbildung 3-25, dass sich auch bei einem deutlich gestiegenen Anteil an erneuerbaren Ener-

gien im Strommix für 2030 nur in einer begrenzten Anzahl an Stunden ein niedriger Strompreis 

ƴŀƘŜ л ϵκa²Ƙ ŜǊƎŜōŜƴ ǿǸǊŘŜΦ YƻƴǾŜƴǘƛƻƴŜƭƭŜ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎǎǘŜŎƘƴƻƭƻƎƛŜƴ ōƭŜƛōŜƴ ƛƴ ŘŜƴ ƳŜƛǎǘŜƴ 

Stunden des Jahres preissetzend. Diese Situation wird sich bei Anteilen der Stromerzeugung auf 

Basis erneuerbarer Energien von mehr als 80 %, d. h. jenseits des Zeithorizonts 2030 deutlich ver-

ändern (siehe dazu Abbildung 3-25). 

Tabelle 3-7:  Strompreise in Egerer et al. (2024) im Jahresdurchschnitt des Jahres 2030. 

EUR/MWh Kohleausstiegspfad 2038 Kohleausstieg 2030 

 hoher /hі-Preis 
(155 ϵ/t)  

moderater /hі-
Preis (105 ϵ/t)  

hoher /hі-Preis 
(155 ϵ/t)  

moderater /hі-
Preis (105 ϵ/t)  

DE 91,0 78,1 92,9 81,6 

FR 99,5 85,6 99,5 85,5 

Quelle: Egerer et al. (2024). 
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Abbildung 3-25:  Preisdauerlinien für Deutschland im Jahr 2030 und 2035 im MMS der Pro-

jektionen 2024 

 
 Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von UBA (2024). 

 

 

Fazit  

122. Aktuell zeigt sich also, dass der Kohleausstieg voraussichtlich deutlich rascher und weitge-

hend durch marktliche CO2-Preissignale, bzw. das energiewirtschaftliche Umfeld erfolgen wird. 

Auf zusätzliche Kompensationszahlungen an Unternehmen sollte daher möglichst verzichtet wer-

den. Um den emissionssenkenden Effekt des Kohleausstiegs abzusichern, sollten freiwerdende 

EU-ETS-Zertifikate vollständig aus dem Markt genommen und stillgelegt werden.  

123. Mit einem deutlich beschleunigten und markgetriebenen Kohleausstieg ergeben sich jedoch 

einige Herausforderungen und entsteht ggf. auch politischer Handlungsbedarf:   

¶ Was bedeutet eine solche Entwicklung für die Braunkohletagebausysteme, vor allem mit 

Blick auf die aktuellen Förder- und Abraumstrategien sowie die Nachsorge und Rekultivie-

rung einschließlich der dafür notwendigen Finanzierung? 

¶ Falls es nicht zu einem ausreichenden Zubau von Gas/Wasserstoffkraftwerken kommt und 

Kohlekraftwerke in größerem Umfang in Reserven gehalten werden müssen, besteht drin-

gender Klärungsbedarf für die Möglichkeiten und Grenzen solcher Reservestrategien mit 
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Blick auf den technischen Zustand der Anlagen, die Verfügbarkeit von qualifiziertem Per-

sonal, die Kosten der Reservehaltung und die Bevorratung von Brennstoffen, etc.  

124. Die Expertenkommission sieht mit Blick auf diese Fragestellungen erheblichen Analyse- und 

Klärungsbedarf. 

- Kraf 

3.4 Stromnetze   

125. Für ein funktionierendes Stromsystem spielt die Netzinfrastruktur eine zentrale Rolle. 

Diese liegt in der Verantwortlichkeit der Netzbetreiber, die der Regulierung durch die Bundesnetz-

agentur (BNetzA) unterliegen. Zu den zentralen Aufgaben gehören neben dem sicheren 

Netzbetrieb auch die Wartung und Optimierung des Bestandsnetzes sowie der zusätzliche Netz-

ausbau, um die Netzinfrastruktur auf ein klimaneutrales Deutschland im Jahr 2045 auszurichten. 

Auf dem Transformations-tŦŀŘ Ȋǳ ŜƛƴŜƳ ǎƻƭŎƘŜƴ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘǎƴŜǘȊά ƳǸǎǎŜƴ ŀōŜǊ ŀǳŎƘ ǿƛŎƘπ

tige Zwischenziele wie beispielwiese der Ausbau der erneuerbaren Energien auf 80 % des 

Bruttostromverbrauchs im Jahr 2030 und der angestrebte vorgezogene Kohleausstieg (idealer-

weise bis zum Jahr 2030, vgl. Kapitel 3.3) berücksichtigt werden. Das vorliegende Kapitel 

betrachtet zunächst die Entwicklungen beim Engpassmanagement in Kapitel 3.4.1 und befasst sich 

anschließend mit dem notwendigen Ausbau des Übertragungsnetzes in Kapitel 3.4.2 und des Ver-

teilnetzes in Kapitel 3.4.3. Kapitel 3.4.4 gibt einen Überblick über die Ausgaben für 

Netzinvestitionen und Instandhaltung sowie die Entwicklungen der Netzentgelte für Stromver-

braucher. Abschließend wird in Kapitel 3.4.5 die Notwendigkeit einer langfristig angelegten und 

über alle Sektoren koordinierten Netzausbauplanung diskutiert und die aktuellen Entwicklungen 

zusammengefasst (basierend auf Empfehlungen der EWK in ihrer letzten Stellungnahme, vgl. EWK 

2021). 

3.4.1 Engpassmanagement 

126. Die Kosten für die Systemdienstleistungen11, die von den Letztverbrauchern über die Netz-

entgelte bezahlt werden, setzen sich im Wesentlichen aus den Kosten für die Vorhaltung von 

Regelleistung, die Beschaffung von Verlustenergie sowie den Kosten zusammen, die durch die Be-

hebung von Netzengpässen entstehen (Engpassmanagement). Nach einem leichten Rückgang der 

angefallenen Kosten in den Jahren 2018 um 1,6 % und 2019 um 1,0 % (jeweils im Vergleich zum 

Vorjahr) und einem leichten Anstieg im Jahr 2020 um 7,2 %, ist im Jahr 2021 ein deutlicher Anstieg 

um 67,1 % zu verzeichnen. Ein weiterer deutlicher Anstieg um 66,7 % erfolgte im Jahr 2022 auf 

рΣтт aǊŘΦ ϵΣ ǿƻōŜƛ Ŝǎ ǎƛŎƘ ǳƳ ŘŜƴ ƘǀŎƘǎǘŜƴ ōƛǎƘŜǊ ŀǳŦƎŜǘǊŜǘŜƴŜƴ ²ŜǊǘ ƘŀƴŘŜƭǘΦ Abbildung 3-26 

 
11  Beinhaltet folgende Komponenten: Entschädigungsansprüche für Einspeisemanagement, Vorhaltung der Regelleistung (Pri-

märregelung, Sekundärregelung und Minutenreserve), Verlustenergie, Blindleistung, Schwarzstartfähigkeit, Redispatch, Countertrading, 

Vorhaltung und Einsatz Reservekraftwerke und Vorhaltung abschaltbare Lasten (BNetzA/BKartA 2023). 
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stellt die Entwicklung der wichtigsten Kostenpositionen der Systemdienstleistungen grafisch dar: 

Alle Kostenpositionen liegen im Jahr 2021 über Vorjahresniveau. Die prozentual deutlichste Kos-

tensteigerung trat mit 272,9 % bei den Kosten für die Vorhaltung von Regelleistung auf. Grund 

hierfür sind unter anderem die stark gestiegenen Preise an den Spotmärkten, da die Preise für 

Regelleistung auch durch Opportunitäten an den Spotmärkten beeinflusst werden (ElCom 2021). 

Aber auch bei den Kosten für das Engpassmanagement und die sonstigen Kosten sind deutliche 

Anstiege zu verzeichnen (65,5 % und 82,8 %). Der absolut größte Anstieg fällt dabei bei den Kosten 

für Engpassmanagement an, die auch historisch den größten Anteil an den Systemkosten haben 

όǳƳ флу aƛƻΦ ϵύΦ ²ŅƘǊŜƴŘ ŘƛŜ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ Řŀǎ 9ƴgpassmanagement in den Jahren 2017 bis 2020 

auf einem ähnlichen Niveau gehalten werden konnten, ist der deutliche Anstieg in 2021 vor allem 

auf die steigenden Redispatch- und Countertrading-Kosten (aufgrund der seit 2021 deutlich ge-

stiegenen Strompreise) zurückzuführen, siehe Abbildung 3-28. Auch im Jahr 2022 überstiegen die 

Kostenpositionen für Engpassmanagement, für die Vorhaltung von Regelleistung und für Verlus-

tenergie die Vorjahreswerte deutlich. Die relativ wie absolut deutlichste Zunahme erfolgte dabei 

bei den Engpassmanagementkosten (um 84,2 % ōȊǿΦ ǳƳ мΦфпн aƛƻΦ ϵύΦ 9ƛƴŜ ŘŜǘŀƛƭƭƛŜǊǘŜǊŜ .Ŝπ

trachtung zu dieser Entwicklung erfolgt unten bei der Diskussion der Engpassmanagementkosten 

in Abbildung 3-28. Der Anstieg der Kosten für Verlustenergie um 68,3 % ist auf die im Jahr 2022 

deutlich gestiegenen Beschaffungskosten von Strom zurückzuführen.  

Abbildung 3-26:  Entwicklung der Kosten für Systemdienstleistungen 

 

Anmerkung: In den Kosten für das Engpassmanagement sind aus Gründen der Vereinfachung auch die Kosten für den span-
nungsbedingten Redispatch enthalten. 
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2023). 
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127. Die Behebung von Netzengpässen im Übertragungsnetz erfolgt im Wesentlichen über kon-

ventionelle Kraftwerke (im Rahmen des Redispatch und durch Netzreservekraftwerke) sowie die 

Abregelung erneuerbarer Erzeuger (Einspeisemanagement). Im Rahmen der Umstellung auf Re-

dispatch 2.0 werden Reduzierungen der Erneuerbaren Energien seit dem dritten Quartal 2022 

über den Redispatchmechanismus geregelt. Abbildung 3-27 zeigt die 20 im Jahr 2022 am häufigs-

ten von Redispatch betroffenen Netzelemente in Deutschland. Dabei wird deutlich, dass die 

Netzengpässe in Deutschland entlang der kompletten Nord-Süd-Achse auftreten. 

Abbildung 3-27:  Dauer von strombedingten Redispatch-Einzelüberlastungsmaßnahmen auf 

den am stärksten betroffenen Netzelementen im Gesamtjahr 2022  

 
Anmerkung: Die Zahlen neben den Leitungen geben die Reihenfolge der am häufigsten von Redispatch betroffenen Netz-
elemente wieder. 
Quelle: BNetzA (2023), Karte zu Tabelle 5. 

128. Abbildung 3-28 gibt einen Überblick über die Entwicklung der Kosten für Engpassmanage-

ment sowie der einzelnen Kostenkomponenten. Der leichte Anstieg der Kosten für das 

bŜǘȊŜƴƎǇŀǎǎƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘ Ǿƻƴ нлмф ŀǳŦ нлнл όǳƳ мрн aƛƻΦ ϵ ōȊǿΦ ммΣ9 %) wird vor allem durch 

ŘŜƴ !ƴǎǘƛŜƎ ŘŜǊ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ /ƻǳƴǘŜǊǘǊŀŘƛƴƎ ǳƳ тм aƛƻΦ ϵ όҌммлΣ9 %) und der Kosten für Entschä-

ŘƛƎǳƴƎǎŀƴǎǇǊǸŎƘŜ ŀǳǎ ŘŜƳ 9ƛƴǎǇŜƛǎŜƳŀƴŀƎŜƳŜƴǘ ǳƳ рм aƛƻΦ ϵ όҌтΣ2 %) getrieben. Der deutliche 
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Anstieg in 2021 wird vor allem durch die im Rahmen der im Jahr 2021 begonnenen Ener-

gie(preis)krise (vgl. Kapitel 7.1) sprunghaft angestiegenen Brennstoffkosten der konventionellen 

Erzeuger getrieben, welche im Rahmen von Redispatch, Countertrading und dem Einsatz von Netz-

reservekraftwerken für die entstandenen Kosten entschädigt werden müssen. So sind die Kosten 

ŦǸǊ wŜŘƛǎǇŀǘŎƘ ǳƳ орл aƛƻΦ ϵ όҌ мпрΣ8 %), die Kosten für CountertradƛƴƎ ǳƳ нсн aƛƻΦ ϵ όҌ мфпΣ1 %) 

und die Kosten für den Einsatz von NetzrŜǎŜǊǾŜƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜƴ ǳƳ мпф aƛƻΦ ϵ όҌ мпфΣ0 %) angestie-

gen. Die jeweils abgerufenen Volumina haben sich dabei deutlich geringer unterschieden (im 

Vergleich zu 2020), siehe Abbildung 3-29. 

Abbildung 3-28:  Entwicklung der Kosten für das Netzengpassmanagement 

 
 
Anmerkung: Ab dem Jahr 2022 wird die Abregelung von erneuerbaren Energien durch den Redispatch 2.0 geregelt, so dass 
die Kosten dafür Teil der Kosten für Redispatch 2.0 sind. 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von EWK (2021) und BNetzA/BKartA (2023). 

129. Ein noch deutlicherer Anstieg der Engpassmanagementkosten ist im Jahr 2022 zu beobach-

ten (um 85,8 % auf 4.нпт aƛƻΦ ϵύΦ {Ŝƛǘ ŘŜƳ WŀƘǊ нлнн ǿƛǊŘ ŘƛŜ !ōǊŜƎŜƭǳƴƎ erneuerbarer Energien 

über den Redispatch 2.0 geregelt, sodass die Kosten für Redispatch 2.0 ab 2022 sowohl die Kosten 

für die Abregelung erneuerbarer als auch konventioneller Erzeuger umfassen. Diese Kosten sind 

im Vergleich zu den Kosten für Redispatch und Einspeisemanagement im Vorjahr um 1.440 Mio. 

ϵ όҌ млоΣ1 %ύ ŀǳŦ нΦуот aƛƻΦ ϵ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴΣ ǿƻǾƻƴ фпн aƛƻΦ ϵ ŀǳŦ 9ƴǘǎŎƘŅŘƛƎǳƴƎǎŀƴǎǇǊǸŎƘŜ erneu-

erbarer 9ƴŜǊƎƛŜƴ ŜƴǘŦŀƭƭŜƴ όнлнмΥ улт aƛƻΦ ϵύΦ 5ŜǊ ƎǊǀǖǘŜ ¢Ŝƛƭ ŘŜǎ !ƴǎǘƛŜƎǎ ŘŜǊ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ 

Redispatch 2.0 ist allerdings auf die im Jahr 2022 noch deutlich stärker gestiegenen Brennstoff-

kosten der konventionellen Kraftwerke zurückzuführen. Während die Redispatchkosten für 

ƪƻƴǾŜƴǘƛƻƴŜƭƭŜ YǊŀŦǘǿŜǊƪŜ Ǿƻƴ рфл aƛƻΦ ϵ ƛƳ WŀƘǊ нлнм ŀǳŦ муфр aƛƻΦ ϵ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ƎŜǎǘƛŜƎŜƴ 

sind (+ 221,3 %), sind die dafür eingesetzten Mengen um 36,3 % angestiegen (38,7 % Anstieg bei 
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den reduzierten EE-Mengen). Somit sind in diesem Zeitraum die durchschnittlichen Redispatch-

kosten für ƪƻƴǾŜƴǘƛƻƴŜƭƭŜ YǊŀŦǘǿŜǊƪŜ Ǿƻƴ пфΣтт ϵκa²Ƙ ŀǳŦ ммтΣоо ϵκa²Ƙ ƎŜǎǘƛŜƎŜƴ όҌ морΣ8 %). 

130. Auch die Kosten für den Einsatz von Netzreservekraftwerken sind im Jahr 2022 deutlich um 

плм aƛƻΦ ϵ όҌ мсмΣ2 %) gestiegen, was zum einen auf die deutlich gestiegenen Brennstoffpreise 

zurückzuführen ist, zum anderen auf die deutlich gestiegenen Volumina beim Einsatz der Netzre-

servekraftwerke um 1.958 GWh (+ 153,0 %), vgl. Abbildung 3-29. Auch wird im Vergleich zu den 

Jahren 2018 bis 2021 wieder mehr Kapazität an Netzreservekraftwerken vorgehalten (7.150 GW 

statt 5.670 GW in 2021 und 6.598 GW in den Jahren 2018 bis 2020; nach 11.430 GW in 2017), was 

zu einem Anstieg der ±ƻǊƘŀƭǘŜƪƻǎǘŜƴ ǳƳ мпс aƛƻΦ ϵ όҌ слΣ2 %) führt.  

Abbildung 3-29:  Entwicklung der Mengen für das Netzengpassmanagement und der Leis-

tung der Netzreservekraftwerke 

 

Anmerkung: Da die Abregelung von erneuerbaren Energien (vor 2022: Einspeisemanagement) im Jahr 2022 durch den Redis-
patch 2.0 geregelt wird, wird die Abregelung von erneuerbaren Energien und der Redispatch (1.0 und 2.0) von 
konventionellen Erzeugern über den gesamten Zeitraum separat dargestellt. 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2022a, 2022b, 2023). 

131. Für das Jahr 2023 liegen bisher Zahlen zum Engpassmanagement für die ersten drei Quartale 

vor (vgl. BNetzA 2024a). Im Vergleich mit demselben Zeitraum im Jahr 2022 sind die Engpassma-

nagementkosten von 3.мпт aƛƻΦ ϵ ŀǳŦ н.опс aƛƻΦ ϵ ƎŜǎǳƴƪŜƴ ό- 25,4 %). Die höchsten relativen 

Rückgänge sind dabei beim Countertrading (- рнΣл ҈ ōȊǿΦ мрр aƛƻΦ ϵύ ǳƴŘ ōŜƛƳ 9ƛƴǎŀǘȊ ŘŜǊ bŜǘȊπ

reservekraftwerke (- 55,5 % ōȊǿΦ нфт aƛƻΦ ϵύ Ȋǳ ǾŜǊȊŜƛŎƘƴŜƴΦ 5ƛŜ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ wŜŘƛǎǇŀǘŎƘ нΦл ǎƛƴƪŜƴ 

von 2.лфр aƛƻΦ ϵ ŀǳŦ м.тсу aƛƻΦ ϵ ό- 15,6 %). Es zeichnet sich somit eine leichte Entspannung bei 

den Engpassmanagementkosten ab, die allerdings weiterhin deutlich über dem Niveau der Vor-

jahre liegen. 
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132. Abbildung 3-30 zeigt die abgeregelten Energiemengen der erneuerbaren Erzeuger im Rah-

men des Einspeisemanagements bzw. im Rahmen des Redispatch 2.0 seit der Umstellung im Jahr 

2022. Diese sind in den Jahren 2020 und 2021 leicht gesunken, während im Jahr 2022 ein deutli-

cher Anstieg zu verzeichnen ist. Nachdem sich der Anteil an der EEG-Erzeugung von 2015 bis 2020 

(bis auf das windschwache Jahr 2016) auf konstantem Niveau zwischen 2,8 % und 3,1 % befand, 

ist dieses im Jahr 2021 auf 2,5 % zurückgegangen. Im Jahr 2022 erfolgte ein deutlicher Anstieg auf 

3,4 %, den höchsten bisher aufgetretenen Wert. Der Anstieg ist hauptsächlich auf einen Anstieg 

der Abregelung von Wind Offshore- und Onshore-Anlagen zurückzuführen (+ 1.091 GWh bzw. + 

745 GWh), wobei der größte relative Anstieg bei Solarenergie erfolgt (um 383 GWh bzw. 161,3 %). 

Der Anteil der abgeregelten Wind Offshore-Anlagen an der gesamten abgeregelten Energiemenge 

ist 2022 auf einen Höchstwert von 39 % angestiegen, während der Anteil der abgeregelten Wind 

Onshore-Menge einen Tiefstwert von 51 % erreicht. 

Abbildung 3-30:  Abgeregelte EEG-Energiemengen im Rahmen des Einspeisemanagements 

bzw. des Redispatch 2.0 (ab 2022) 

 

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von EWK (2021), BNetzA/BKartA (2022b, 2023) und eigenen Berechnungen. 

133. Seit ihrer Stellungnahme von 2019 hat die Expertenkommission für ein vollständiges Bild 

der Netzengpassmanagementmaßnahmen die Summe aller Einspeisereduzierungen (konventio-

nell wie erneuerbar) sowie das Verhältnis zur Bruttostromerzeugung als Indikator für die 

netzseitige Versorgungssicherheit (bzw. Systemsicherheit) verwendet (vgl. Absatz 415 in EWK 

2019 bzw. Absatz 228 in EWK 2021). Nach einem deutlichen Anstieg dieses Verhältnisses von unter 

0,5 % in den Jahren vor 2014 bis zu seinem Höhepunkt von 2,4 % in 2017 ist der Wert 2018 und 
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2019 wieder leicht unter diese Marke gesunken und dann in den Jahren 2020 bis 2022 kontinuier-

lich auf einen neuen Höchstwert von 3,2 % angestiegen, vgl. Abbildung 3-31. Damit steht etwa 

jeder 31. Kilowattstunde Bruttostromerzeugung eine abgeregelte Kilowattstunde Erzeugungsleis-

tung gegenüber. 

Abbildung 3-31:  Entwicklung der Einspeisereduzierungen zur Behebung von Netzengpässen 

 

Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von EWK (2021), BNetzA/BKartA (2022a, 2022b), BNetzA (2023a) und eigenen Berech-
nungen. 

134. Um die zuletzt deutlich gestiegenen erneuerbaren Einspeisereduzierungen zu senken, ist am 

нфΦ 5ŜȊŜƳōŜǊ нлно Řŀǎ LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά ƛƳ wŀƘƳŜƴ ŘŜǎ ƴŜǳ ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘŜƴ Ϡ 

13k EnWG in Kraft getreten (EnWG 2024). Dieses sieht vor, dass die Übertragungsnetzbetreiber 

für noch festzulegende Entlastungsregionen eine Prognose der stündlichen Abregelungsstrom-

mengen spätestens am Vormittag des Vortages durchführen. Teilmengen dieser Prognose werden 

zunächst in einer Übergangsphase an berechtigte Teilnehmer gegeben, deren Verbrauchsanlagen 

ŘǳǊŎƘ [ŀǎǘŜǊƘǀƘǳƴƎ ȊǳǊ wŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎ ŘŜǊ ǇǊƻƎƴƻǎǘƛȊƛŜǊǘŜƴ bŜǘȊŜƴƎǇŅǎǎŜ ōŜƛǘǊŀƎŜƴ ƪǀƴƴŜƴ όα9ƴǘπ

ƭŀǎǘǳƴƎǎŀƴƭŀƎŜƴάύΦ Nach der Erprobungsphase werden die Abre-gelungsstrommengen in einem 

wettbewerblichen Ausschreibungsverfahren zugeteilt. Die BNetzA bestimmt zum 1. Juli 2024 Kri-

terien bezüglich der Zusätzlichkeit des Stromverbrauchs, die eine zuschaltbare Last für die 

Registrierung zu erfüllen hat (BNetzA 2024b). Diese Kriterien spielen eine große Rolle bei der Frage 

nach möglichen Auswirkungen des InsǘǊǳƳŜƴǘǎ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά ŀǳŦ Řŀǎ aŀǊƪǘƎŜǎŎƘŜƘŜƴΦ 

So besteht beispielsweise die Gefahr, dass Akteure, die eigentlich Strom am Strommarkt beschaf-

fen würden, in Antizipation möglicher Engpässe die Nachfrage reduzieren und Strom zu einem 

ƎǸƴǎǘƛƎŜǊŜƴ tǊŜƛǎ ǸōŜǊ ŘŜƴ ƴŀŎƘƎŜƭŀƎŜǊǘŜƴ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά-Mechanismus beziehen (vgl. 
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auch die Diskussion zu Inc-Dec-Gaming z. B. in Hirth et al. 2019). Diese Reduktion der Stromnach-

frage in Entlastungsregionen mit einem Überangebot an günstigem Grünstrom könnte die 

Engpasssituation dann sogar noch verstärken (vgl. auch Ott und Wambach 2023). Das Instrument 

zielt auf neue und flexible Abnehmer in der Wärme- oder Wasserstofferzeugung in Entlastungsre-

gionen ab, die sich über ein umfangreiches Verfahren qualifizieren müssen. Sind die Kriterien zu 

strikt oder die Entlastungsregionen sehr klein, kann Marktmacht innerhalb der jeweiligen Auktio-

nen entstehen und zu Ineffizienzen führen. Außerdem führt der Mechanismus zwar dazu, dass vor 

einem Engpass weniger erneuerbare Energieerzeugung reduziert werden muss, dennoch führt das 

unveränderte Strommarktdesign ohne lokale Preissignale dazu, dass nach dem Engpass weiterhin 

teurere und meist klimaschädliche Kraftwerke zugeschaltet werden müssen. Der Mechanismus 

kann somit das grundsätzliche Fehlen lokaler Preissignale für eine effiziente Engpassbewirtschaf-

tung nicht beheben. Auch schränkt ein Mechanismus, der nur auf zusätzliche Lasten abzielt, die 

nicht am Strommarkt teilnehmen dürfen, die Wirtschaftlichkeit dieser Verbraucher stark ein, da 

sowohl die Häufigkeit als auch die Höhe zukünftiger regional auftretender Engpässe sehr schwer 

zu prognostizieren ist (vgl. auch Grimm et al. 2022). Aus Sicht der Expertenkommission ist das neu 

eingeführte LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αNutzen statt Abregelnά Ƴƛǘ einem hohen Bürokratieaufwand und poten-

tiellen Fehlanreizen für den Stromhandel verbunden. Die Expertenkommission empfiehlt daher, 

alternative Mechanismen zum Einbinden von mehr Flexibilität (insbesondere auch auf der Nach-

frageseite) zu prüfen, die weniger anfällig sind und für einen breiteren Anwendungsbereich 

eingesetzt werden können. Außerdem sollten zunächst Hürden für eine höhere Lastflexibilität am 

Strommarkt abgeschafft werden, wie z. B. Fehlanreize durch den Leistungspreis beim Netzentgelt 

für Großabnehmer, die einen konstanten, unflexiblen Stromverbrauch belohnen, vgl. Kapitel 3.5. 

Zum anderen sollte eine Stärkung lokaler Preissignale für einen effizienten Dispatch und eine sys-

temdienlichere Verortung von Verbrauchern und Erzeugern forciert werden (vgl. EWK 2021, 

2023). 

135. Gemäß den Ausführungen in Kapitel 6.1 ist die Netzstabilität in Deutschland weiterhin auf 

einem hohen Niveau. Die Herausforderungen für den sicheren und stabilen Netzbetrieb werden 

jedoch durch die Stilllegung weiterer Großkraftwerke, den weiteren Ausbau der erneuerbaren 

Energien sowie höhere Leistungstransite und damit eine Höherauslastung des Übertragungsnet-

zes zunehmen. Zur Aufrechterhaltung der Spannungsstabilität, Frequenzstabilität und transienten 

Stabilität auch in Zukunft sind zusätzliche Maßnahmen erforderlich. Diese könnten z. B. darin be-

stehen, Momentanreserve und Blindleistung marktlich zu beschaffen, sodass auch weitere 

Anlagen als bisher diese bereitstellen können, neue Kraftwerke für den Einsatz im Phasenschie-

berbetrieb einsetzbar zu machen, Kompensationsanlagen für stationäre und regelbare 

Blindleistung zu errichten oder auch ein verbessertes Monitoring der Systemstabilität zu betrei-

ben. Erhebungen wie bspw. die Befragung zur Spannungsqualität durch die Bundesnetzagentur 

(BNetzA 2021a) sollten nach Auffassung der Expertenkommission regelmäßiger durchgeführt wer-

den. Auch die proaktive Bearbeitung der Weiterentwicklung wie die Roadmap Systemstabilität 

durch das BMWK (BMWK 2023a) sind zielführende Aktivitäten. 
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136. Der Ausbau der Übertragungsnetze verringert die Notwendigkeit für Maßnahmen des Eng-

passmanagements und ermöglicht die Ausschöpfung der Allokationseffizienz der 

Stromgroßhandelsmärkte. Gleichzeitig ist das vollständig ausgebaute Netz, in dem keine Engpässe 

mehr auftreten, nicht notwendigerweise das insgesamt kostengünstigste System. Ab einem ge-

wissen Ausbaugrad würde ein weiterer Netzausbau höhere Kosten verursachen als der Einsatz 

effizienter Instrumente des Engpassmanagement. In diesem insgesamt kosteneffizienten System 

gäbe es weiterhin Zeitpunkte, in denen nicht alle gewünschten Stromtransite realisiert werden 

können. Daher ist neben dem Netzausbau auch die Weiterentwicklung des Engpassmanagements 

eine wichtige Maßnahme. Die weitere Flexibilisierung des Energiesystems zusammen mit gut aus-

gestalteten Instrumenten zur systemdienlichen Einbindung der Flexibilität liefert hierfür eine 

wichtige Grundlage. Diskussionen wie z. B. das Redispatch 3.0, d. h. die Einbindung kleiner Flexi-

bilitätseinheiten sowie der Nachfrageseite und Speicher in das Engpassmanagement zielen in 

diese Richtung und sind wichtige Aktivitäten. Neue Instrumente sollten sorgsam abgestimmt wer-

den mit weiteren Anreizsystemen wie bspw. den Netzentgelten (siehe auch Kapitel 3.5). 

137. Zur Verringerung bzw. Vermeidung von Redispatchmaßnahmen setzt die Bundesregierung 

auf eine Bestandsnetzoptimierung im Sinne des NOVA-tǊƛƴȊƛǇΦ bh±! ǎǘŜƘǘ ŦǸǊ αbŜǘȊ-Optimierung 

ǾƻǊ ±ŜǊǎǘŅǊƪǳƴƎ ǾƻǊ !ǳǎōŀǳά ǳƴŘ ǎǘŜƭƭǘ ǎƛŎƘŜǊΣ Řŀǎǎ ȊǳƴŅŎƘǎǘ hǇǘƛƳƛŜǊǳƴƎǎƳŀǖƴŀƘƳen ergriffen 

werden, bevor netzverstärkende Maßnahmen und letztlich Netzausbaumaßnahmen zum Zuge 

kommen. Netzoptimierenden Maßnahmen, die eine bessere Ausnutzung der Übertragungskapa-

zität des Netzes ohne weiteren Netzausbau ermöglichen, sind z. B. Phasenschieber-

Transformatoren, die den Lastfluss aktiv steuern können, die Umbeseilung mit Hochtemperatur-

leiterseilen sowie der witterungsabhängige Freileitungsbetrieb (auch Freileitungs-Monitoring 

genannt). Da sich die Übertragungsfähigkeit der Stromleitungen je nach Jahreszeit und Wetter 

unterscheidet, kann mit Hilfe des Freileitungsmonitorings bei kälteren Temperaturen und Kühlung 

durch Wind mehr Strom übertragen werden als beispielsweise an heißen Sommertagen (Trans-

netBW 2024a). Bei günstigen Witterungsverhältnissen kann die Belastbarkeit der Leitungen so um 

bis zu 20 Prozent gesteigert werden. Zur Erfassung der Witterungsverhältnisse müssen eigene 

Wetterstationen eingerichtet werden. Erforderliche Umbaumaßnahmen für Freileitungen, deren 

optimierter Betrieb auf diese Weise technisch realisierbar und energiewirtschaftlich sinnvoll ist, 

müssen im Netzentwicklungsplan Strom beschrieben und von der Bundesnetzagentur bestätigt 

werden. Technisch angelehnt an das Prinzip des Freileitungsmonitorings ist die am 1. Januar 2023 

begonnene temporäre Höherauslastung des Stromübertragungsnetzes auf Basis von EnWG 

(2024), § 49b, die im Rahmen der Energiepreiskrise für eine befristete Zeit ermöglicht wird und 

keine vorherige Genehmigung erfordert (50hertz 2024). Gemäß Bundesregierung (2023) sollen 

durch die temporäre Höherauslastung im Zusammenspiel mit weiteren Maßnahmen nach vorläu-

figen Berechnungen der Übertragungsnetzbetreiber im Winter 2023/2024 Redispatch-

Maßnahmen in Höhe von bis zu 10 TWh vermieden werden. Dies soll abhängig von der Entwick-

lung der Stromkosten zu Einsparungen in Höhe von ca. 1-н aǊŘΦ ϵ ǇǊƻ WŀƘǊ ŦǸƘǊŜƴΦ 
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138. Darüber hinaus werden innovative Netzbetriebsmittel eingesetzt, zu denen z. B. sogenannte 

Netzbooster gehören (BNetzA 2019). Im Gegensatz zur klassischen präventiven Auslegung des (n-

1)-Kriteriums, bei der das Übertragungsnetz nach Eintreten eines Ausfalls keine Überlastungen 

aufweisen darf, lassen reaktive Betriebsführungsansätze wie das Netzbooster-Konzept eine kurz-

fristige Überlastung im Fehlerfall zu. Die Einhaltung der (n-1)-Sicherheit erfolgt dabei reaktiv durch 

schnell aktivierbare Anlagen und ermöglicht somit eine höhere Auslastung im Normalbetrieb (n-

0). Die energiewirtschaftliche Notwendigkeit von Netzboostern hat die BNetzA im Netzentwick-

lungsplan Strom 2030 (Version 2019, vgl. BNetzA 2019) bestätigt. Erste Netzbooster Pilotanlagen 

werden von TransnetBW im Raum Kupferzell, von Tennet in Audorf Süd in Schleswig-Holstein und 

Ottenhofen in Bayern (jeweils mit einer Leistung von 100 MW und einer Kapazität von 100 MWh) 

und von Amprion als dezentraler Netzbooster im Gebiet von LEW Verteilnetz in Bayerisch-Schwa-

ben (mit eine Gesamtleistung von 250 MW) geplant (TransnetBW 2024b; Tennet 2023; Amprion 

2023). Die Pilotanlagen befinden sich aktuell in der Planungs- und Genehmigungsphase und sollen 

in den Jahren 2025 bis 2026 in Betrieb genommen werden.   

139. Die Expertenkommission begrüßt prinzipiell ein Vorgehen, das kosteneffizient ist. Vor dem 

Hintergrund der langfristigen Herausforderungen der Energiewende in den kommenden Jahren 

ist genau darauf zu achten, in welchem Umfang ein Ausbau der Netze oder der Rückgriff auf den 

gezielten Einsatz netzoptimierender Maßnahmen notwendig ist. Die Optimierung des Bestandnet-

zes stellt daher einen wichtigen Baustein dar, darf aber über die langfristigen Erfordernisse des 

Netzneubaus nicht hinwegtäuschen. 

3.4.2 Ausbau der Übertragungsnetze 

140. Zum Erreichen der Klimaschutzziele ist ein schneller und umfangreicher Netzausbau von 

zentraler Bedeutung. Dieser ist eine zentrale Voraussetzung für andere wichtige Schritte auf dem 

Weg zur Klimaneutralität im Jahr 2045 wie z. B. der EE-Ausbau auf 80 % der Bruttostromerzeugung 

im Jahr 2030 oder ein vorgezogener Kohleausstieg. So wird beispielsweise das 30-GW-Ausbauziel 

für Windenergie auf See bis 2030 daran geknüpft, dass die für die Abnahme, Übertragung und 

Verteilung des Stroms erforderlichen Netzkapazitäten rechtzeitig geschaffen werden können (vgl. 

WindSeeG 2023, § 1 (2)). Dementsprechend liegt die Errichtung von Windenergieanlagen auf See 

und Offshore-Anbindungsleitungen im überragenden öffentlichen Interesse. Es ist daher von zent-

raler Bedeutung den Fortschritt des Netzausbaus kontinuierlich zu evaluieren, um im Fall von 

auftretenden Verzögerungen schnell reagieren zu können und die Klimaschutzziele nicht zu ge-

fährden. 

141. Das Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen (EnLAG) von 2009 und das Bundesbedarfs-

plangesetz (BBPlG) von 2013, welches alle zwei Jahre durch die im Netzentwicklungsplan 

identifizierten und von der BNetzA bestätigten Netzausbaumaßnahmen ergänzt wird, verankern 

die wichtigsten Netzausbauvorhaben für ein funktionierendes Stromübertragungssystem. Jedoch 

entstanden immer wieder Verzögerungen beim Netzausbau. Bis Ende 2022 wurden insgesamt 
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2.459 der aktuell geplanten 14.054 Kilometer der EnLAG- und BBPlG-Vorhaben fertiggestellt 

(BNetzA 2023b). Gegenüber 2021 (1.934 Kilometer) entspricht dies einem Zuwachs von 525 Kilo-

metern. Abbildung 3-32 zeigt die Veränderungen beim Stand des Netzausbaus der EnLAG-

Vorhaben seit Q3 2019 aus den quartalsweise veröffentlichten Berichten zum Monitoring des 

Netzausbaus. Die EnLAG-Vorhaben wurden 2009 in das Gesetz aufgenommen und haben sich seit-

dem nur geringfügig bzgl. ihres genauen Verlaufs geändert. Eine Darstellung des Netzausbaus der 

BBPlG-Vorhaben über die Zeit findet sich in Abbildung 3-33. Die Vorhaben, die im Rahmen des 

BBPlG in den Bundesbedarfsplan aufgenommen werden, blieben bis Ende 2020 weitgehend un-

verändert und umfassten nahezu 6000 Kilometer Leitungslänge. Mit dem Wechsel des Zieljahres 

für den Netzentwicklungsplan von 2030 auf 2035, der erstmals im Rahmen des NEP 2021 erfolgte, 

und vor dem Hintergrund der ehrgeizigen Klimaschutzziele für 2030 sowie der erheblich gestiege-

nen Ausbauziele für erneuerbare Energien in den letzten Jahren, wurde ein verstärkter Bedarf an 

Leitungen für einen reibungslosen Netzbetrieb deutlich. Durch die Integration zusätzlicher Vorha-

ben im Bundesbedarfsplan in den Jahren 2021 und 2022 hat sich die Gesamtleitungslänge aller 

Vorhaben seit Ende 2020 mehr als verdoppelt. Die Dynamik dieser Entwicklung verdeutlicht die 

Anpassung an die wachsenden Anforderungen im Kontext der Energiewende. Abbildung 3-33 il-

lustriert, dass insbesondere im letzten Jahr der Start der Genehmigungsverfahren im Vergleich zu 

den Vorjahren beschleunigt wurde. Im Gegensatz dazu erfolgten sowohl bei den genehmigten als 

auch bei den realisierten Vorhaben nur geringe Fortschritte zwischen den einzelnen Quartalen. 

Dies unterstreicht die Komplexität und die mit dem Netzausbau verbundenen Herausforderungen. 

Abbildung 3-32:  Stand des Netzausbaus (EnLAG) im Rahmen des Netzausbaumonitorings 

 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis der Berichte zum Monitoring des Netzausbaus der BNetzA unter https://www.netzaus-
bau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html. 

https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
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Abbildung 3-33:  Stand des Netzausbaus (BBPlG) im Rahmen des Netzausbaumonitorings 

 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis der Berichte zum Monitoring des Netzausbaus der BNetzA unter https://www.netzaus-
bau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html. 

142. Zu den im Rahmen des Netzausbaumonitoring veröffentlichten Zahlen der fertiggestellten 

[ŜƛǘǳƴƎǎƪƛƭƻƳŜǘŜǊ όYŀǘŜƎƻǊƛŜ αǊŜŀƭƛǎƛŜǊǘά ƛƴ ŘŜƴ Abbildung 3-32 und Abbildung 3-33) werden aller-

dings auch schon gebaute Abschnitte einzelner Leitungen gezählt, die erst zum Teil gebaut wurden 

und daher noch nicht genutzt werden können. Die Expertenkommission erachtet diese Angabe 

alleine als nicht zielführend und empfiehlt eine transparentere Berichterstattung zu wählen, z. B. 

durch Aufnahme einer weiteren Kategorie für die schon in Betrieb genommenen bzw. grundsätz-

lich einsatzbereiten Leitungskilometer (d. h. Kategorien Fertigstellung und Inbetriebnahme). 

143. Zu jedem Leitungsvorhaben werden im Rahmen des Netzausbaumonitorings außerdem Ter-

mine für die geplante Gesamtinbetriebnahme angegeben. Diese Termine werden über die 

Berichtsjahre hinweg immer weiter nach hinten geschoben. Abbildung 3-34 und Abbildung 3-35 

verdeutlichen den Umsetzungsfortschritt für die vor 2021 gesetzlich festgesetzten Leitungsvorha-

ben.12 Es wird das jeweils erste öffentlich verfügbare Berichtsjahr (2013 für ENLAG und 2016 für 

BBPlG) mit den Jahren 2019 (Stand zum letzten Monitoringbericht, vgl. EWK 2021) und 2023 ver-

glichen. Dabei werden zum einen die Fortschritte bei den fertiggestellten Leitungskilometern auf 

der Sekundärachse angegeben. Zum anderen wird die sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme der einzelnen Vorhaben auf der Primärachse dargestellt. Dabei bilden die 

 
12  Dieser Fokus bei den Vorhaben des BBPlG erlaubt einen Vergleich über einen längeren Zeitraum hinweg. Die in den Jahren 

2021 und 2022 hinzugekommenen Vorhaben liegen größtenteils noch weit in der Zukunft und wurden bisher bis auf kleine Korrekturen 

(siehe unten) mit einem ersten Zieldatum versehen. Eine Betrachtung dieser Vorhaben erfolgt separat in Abbildung 3-36.   

https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
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historischen und geplanten Werte der Gesamtinbetriebnahme die Grundlage für die grafische Dar-

stellung. Für die Jahre 2013, 2016 und 2019 wird der Stand zum Ende des Kalenderjahres, also aus 

dem jeweils vierten Quartal, verwendet, für das Jahr 2023 der Stand nach dem ersten Halbjahr, 

also aus dem zweiten Quartal, was dem aktuellsten bei Anfertigung dieses Berichts vorliegenden 

Stand entspricht. Beim Vergleich der Angaben in den quartalsweise veröffentlichten Berichten 

zum Netzausbaumonitoring fällt allerdings auf, dass neben regelmäßig stattfindenden geringfügi-

gen Anpassungen bei den Verläufen der Vorhaben, und somit der Leitungslänge, nur in sehr 

wenigen Berichten ein Update der Gesamtinbetriebnahme stattfindet. So blieb der Stand zu den 

geplanten Gesamtinbetriebnahmejahren bei den Vorhaben aus dem Bericht des vierten Quartals 

2019 unverändert bis einschließlich des Berichts im zweiten Quartal 2021. Im Bericht des dritten 

Quartals 2021 erfolgte dann eine weitreichende Anpassung mit einer deutlichen Korrektur der 

Prognosewerte für die Inbetriebnahme nach hinten, welche bis zum aktuellen Zeitpunkt 

(Q2|2023) für diese Vorhaben unverändert blieben. Ob eine weitere Anpassung der geplanten 

Gesamtinbetriebnahme seit dem Bericht zum dritten Quartal 2021 aufgrund der größtenteils noch 

weit in der Zukunft liegenden Inbetriebnahmejahre oder aufgrund der Erwartung, dass durch die 

verschiedenen gesetzlichen Maßnahmen zur Beschleunigung des Netzausbaus keine weiteren 

Verzögerungen eintreten, ausblieb, kann zum jetzigen Zeitpunkt noch nicht genau festgestellt 

werden. Die Expertenkommission wird diese Entwicklung im Rahmen zukünftiger Monitoringbe-

richte daher genau beobachten. 

144. Ende 2022 waren insgesamt 1.356 der 1.821 Kilometer der EnLAG-Vorhaben fertiggestellt 

(bei einer Gesamtinbetriebnahme der Vorhaben bis Ende 2022 von 716 km). Mit Blick auf die Ge-

samtinbetriebnahme der EnLAG-Vorhaben (vgl. Abbildung 3-34) zeigt sich, dass dieser Wert im 

Netzausbaumonitoring 2019 bereits für das Jahr 2020 prognostiziert wurde und bis 2022 eine wei-

tere Inbetriebnahme von insgesamt 1.055 Kilometern erwartet wurde. Ab 2021 ergibt sich somit 

im historischen Verlauf bis 2022 aber auch in den Prognosen von 2023 eine weitere deutliche 

Verzögerung der Gesamtinbetriebnahme bei den ENLAG-Vorhaben. Diese zeitliche Verschiebung 

der Prognosen ist ganz analog zu den bisherigen Berichten der Expertenkommission auch in die-

sem Bericht zu beobachten. Allerdings zeigt sich beim Blick auf die Fertigstellung von 

Leitungskilometern, dass diese in den Jahren seit 2019 deutlich zugelegt hat. Es bleibt daher zu 

hoffen, dass sich viele Vorhaben kurz vor der Inbetriebnahme befinden und somit die aktuellen 

Prognosen insbesondere für das Jahr 2024 (geplanter Anstieg von 888 auf 1.372 Kilometer) einge-

halten werden können. 
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Abbildung 3-34:  Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme nach EnLAG  

 
Anmerkung: Stand des Ausbaus und der Zielpfade für 2013 und 2019 jeweils zum Ende des Kalenderjahres, für 2023* zum 
Ende des zweiten Quartals. 2013 fand das erste Netzausbaumonitoring für die ENLAG-Vorhaben statt. Im realisierten Netz-
ausbau (Sekundärachse) sind auch fertiggestellte Teilabschnitte einzelner Leitungen ausgewiesen, die noch nicht 
notwendigerweise in Betrieb sind. 
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2013, 2020, 2023c). 

145. Eine ähnliche Dynamik zeichnet sich in den Prognosen für die Fertigstellung der Vorhaben 

im BBPlG, die bereits vor 2021 in den Bundesbedarfsplan aufgenommen wurden, ab (vgl. Abbil-

dung 3-35). Ende 2022 waren erst 961 der 5.943 Kilometer der hier betrachteten BBPlG-Vorhaben 

realisiert (bei einer Gesamtinbetriebnahme der Vorhaben bis Ende 2022 von 565 km). Auch zwi-

schen den Berichtsjahren 2019 und 2023 hat sich die prognostizierte Gesamtinbetriebnahme der 

BBPlG-Vorhaben weiter um circa ein bis zwei Jahre nach hinten verschoben. Die Verschiebung 

zwischen den Jahren 2019 und 2023 ist für einen Großteil der Leitungslänge nochmal so groß wie 

zwischen dem ersten Berichtsjahr (2016) und 2019, trotz bereits beschlossener Beschleunigungs-

maßnahmen wie z. B. der Novellierung des NABEG (Netzausbaubeschleunigungsgesetz) im April 

2019. Da im Netzausbaumonitoring der BNetzA eine detaillierte Auswertung zum Fortschritt beim 

Netzausbau ähnlich zu dem Vorgehen der Expertenkommission fehlt, erfolgt auch keine Diskus-

sion möglicher Ursachen für die deutliche Verschiebung bei der geplanten 

Gesamtinbetriebnahme, insbesondere im Zusammenhang mit dem umfangreichen Update der 

prognostizierten Inbetriebnahmejahre im Bericht Q3|2021 (siehe oben). Ein Grund könnte sein, 

dass im Rahmen der Einführung weiterer Beschleunigungsmaßnahmen nach 2019 eine realisti-

schere, mit diesen Maßnahmen vereinbare Anpassung der geplanten Gesamtinbetriebnahme 
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erfolgt ist. Zu hoffen bleibt nun, dass dadurch zukünftig keine oder nur noch eine deutlich gerin-

gere Verschiebung auftritt. Bei den in Abbildung 3-35 betrachteten Vorhaben fällt der Unterschied 

zwischen fertiggestellten Leitungskilometern und Gesamtinbetriebnahme von Vorhaben deutlich 

geringer aus als bei den ENLAG-Vorhaben, was daran liegt, dass bis Ende 2022 erst 1.881 der 

12.233 Leitungskilometer genehmigt wurden.  

Abbildung 3-35:  Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme nach BBPlG (für vor 2021 in den Bundesbedarfsplan aufgenommene 

Vorhaben) 

 

Anmerkung: Stand des Ausbaus und der Zielpfade für 2016 und 2019 jeweils zum Ende des Kalenderjahres, für 2023* zum 
Ende des zweiten Quartals. 2016 fand das erste Netzausbaumonitoring für die BBPlG-Vorhaben statt. Im realisierten Netz-
ausbau (Sekundärachse) sind auch fertiggestellte Teilabschnitte einzelner Leitungen ausgewiesen, die noch nicht 
notwendigerweise in Betrieb sind. 
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2017a, 2020, 2023c). 

146. Wie oben bereits erwähnt, wurden in den Jahren 2021 und 2022 weitere Vorhaben, die im 

Rahmen der Netzentwicklungsplanung von den Übertragungsnetzbetreibern als relevant identifi-

ziert und von der BNetzA genehmigt wurden, in den Bundesbedarfsplan aufgenommen. Die 

geplante Gesamtinbetriebnahme dieser Vorhaben ist in Abbildung 3-36 dargestellt. Die neuen 

Vorhaben aus dem Jahr 2021 wurden in Q1|2021 das erste Mal im Netzausbaumonitoring aufge-

führt und wurden dort direkt mit einer Prognose für die Inbetriebnahme der einzelnen Vorhaben 

versehen. Diese Prognose wurde in Q2|2021 geringfügig (bei drei Vorhaben) und in Q3|2021 im 

Rahmen der umfangreichen Anpassungen abgeändert und sind seitdem bis zum Bericht Q2|2023 

unverändert geblieben. Wie der linken Grafik in Abbildung 3-36 zu entnehmen ist, erfolgte im 
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Rahmen der Anpassungen über alle neuen Vorhaben aus dem Jahr 2021 hinweg eine leichte Vor-

datierung der Inbetriebnahme. Die neuen Vorhaben aus dem Jahr 2022 (rechte Grafik) wurden in 

Q3|2022 in das Netzausbaumonitoring aufgenommen und wurden in Q1|2023 zum ersten Mal 

mit Prognosen für die Gesamtinbetriebnahme versehen, welche bis zum aktuellen Stand 

(Q2|2023) noch nicht angepasst wurden. Abbildung 3-36 bildet die Grundlage für das Monitoring 

möglicher Verzögerungen bei den neuen BBPlG-Vorhaben in den zukünftigen Monitoringberich-

ten der Expertenkommission.  

Abbildung 3-36:  Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme nach BBPlG (für 2021 und 2022 in den Bundesbedarfsplan aufgenommene 

Vorhaben) 

a) Vorhaben seit 2021 im Bundesbedarfsplan 

 

b) Vorhaben seit 2022 im Bundesbedarfsplan 

 

Anmerkung: Für jede Kurve ist in der Legende angegeben, in welchen Berichten des Netzausbaumonitorings die zugrundelie-
genden Prognosewerte für die Gesamtinbetriebnahme zu finden sind. 
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2021b, 2023c, 2023d). 

Beschleunigung des Netzausbaus und Monitoring  

147. Um den in der Vergangenheit deutlich verzögerten Netzausbau (vgl. z. B. auch EWK 2019, 

2021) zu beschleunigen und weitere Verzögerungen zu verhindern, wurden in den letzten Jahren 

zahlreiche Maßnahmen auf den Weg gebracht. Dazu gehören u. a. die Novellierung des Gesetzes 

zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus (NABEG) im April 2019, um durch die deutliche 

Verkürzung der behördlichen Verfahren zu einem schnelleren Netzausbau zu führen, sowie um-

fangreiche Rechtsänderungen im Rahmen des Energiesofortmaßnahmenpakets und des Gesetzes 

zur Änderung des Energiesicherungsgesetzes und anderer energiewirtschaftlicher Vorschriften 

(Bundesgesetzblatt 2022). Auch die Ende 2023 in Kraft getretene EnWG-Novelle zur Umsetzung 

unionsrechtlicher Vorgaben (Bundesgesetzblatt 2023a) enthält weitere Regelungen für den 

Stromnetzausbau, u. a. eine umfassende Erweiterung der Kompetenzen der BNetzA. Zusätzlich 

soll der Bund-Länder-Beschleunigungspakt Planungs- und Genehmigungsverfahren weiter verbes-

sern und unter anderem die personelle Ausstattung von Behörden und Gerichten stärken. Um im 
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Fall von Klagen gegen wichtige Infrastrukturprojekte die Verfahrenszeit zu beschleunigen ist im 

März 2023 das Gesetz zur Beschleunigung von verwaltungsgerichtlichen Verfahren im Infrastruk-

turbereich in Kraft getreten, welches das Ziel hat, dass Gerichtsverfahren zu bedeutsamen 

Infrastrukturvorhaben Vorrang gegenüber anderen Verfahren erhalten (Bundesgesetzblatt 

2023b). Zur Begleitung der Umsetzung des angepassten Rechtsrahmens der Verteilnetzplanung 

wurde der Branchendialog Verteilnetze der Zukunft initiiert. Weitere Maßnahmen befinden sich 

in der Ausarbeitung, u. a. im Rahmen der Task Force Netze (vgl. BMWK 2023b). 

148. Um keine weiteren Verzögerungen beim Netzausbau aufkommen zu lassen ist ein umfang-

reiches und transparentes Monitoring der Wirksamkeit der beschlossenen Maßnahmen zentral. 

Ein Beispiel dafür ist die Veröffentlichung des Stands bei den erwarteten und erteilten Genehmi-

gungen im Stromübertragungsnetz durch die BNetzA seit dem Jahr 2023 (vgl. BNetzA 2023e). Die 

Auswertung beschränkt sich dabei allerdings auf die Ausbauvorhaben im Zuständigkeitsbereich 

der BNetzA, was etwa 7.400 km des gesamten Übertragungsnetzausbaubedarfs von rund 14.000 

km ausmacht. Im Jahr 2023 konnten alle Anfang 2023 im Rahmen des Netzausbau-Controllings 

ans BMWK gemeldeten erwarteten Genehmigungen auch tatsächlich genehmigt und somit für 

den Bau freigegeben werden. Weitere 400 km wurden in 2023 durch gesetzliche Beschleunigung 

genehmigungsfrei, sodass unmittelbar mit der Umsetzung begonnen werden konnte. 

149. Vor dem Hintergrund der aktuellen Entwicklungen und der steigenden Notwendigkeit eines 

effizienten Netzausbaus empfiehlt die Expertenkommission eine fortlaufende Überwachung und 

Anpassung der Planungs- und Genehmigungsprozesse, um sicherzustellen, dass der Ausbau mit 

den ambitionierten Zielen in Einklang steht und zeitnah umgesetzt werden kann. Ein frühzeitiges 

Erkennen weiterer Verzögerungen bei den zentralen Leitungsvorhaben für das zukünftige Strom-

netz ist die Voraussetzung um rechtzeitig reagieren und weitere Maßnahmen treffen zu können. 

Der aktuelle Fortschritt beim Aufbau der LNG-Infrastruktur (vgl. Kapitel 4.2) zeigt, welche Ausbau-

geschwindigkeit möglich ist, wenn vor dem Hintergrund einer akuten Krisensituation (hier: 

drohende Gasmangellage) ein parteiübergreifender politischer Wille vorhanden ist. Von ähnlich 

großer Bedeutung ist ein rechtzeitig ausgebautes Stromnetz für die Versorgungssicherheit und 

Systemstabilität sowie für die Erreichung der Klimaziele, insbesondere um den dafür benötigten 

Ausbau der erneuerbaren Energien und den angestrebten vorgezogenen Kohleausstieg für das 

Jahr 2030 nicht zu gefährden.  

150. Die Expertenkommission empfiehlt daher für das Netzausbaumonitoring neben der quar-

talsweisen Darstellung des aktuellen Netzausbaufortschritts als Momentaufnahme noch weitere 

Indikatoren zum frühzeitigen Erkennen von Verzögerungen zwischen den Quartalsberichten auf-

zunehmen. Ein solcher Indikator kann die in diesem Kapitel verwendete Darstellung des 

Netzausbaufortschritts im Vergleich zur ursprünglichen Planung sein. Ein vergleichbares Vorgehen 

zum Monitoring der Verzögerungen beim Netzausbau findet sich auch im Bericht des Bundesrech-

nungshofs zur Umsetzung der Energiewende im Hinblick auf die Versorgungssicherheit, 

Bezahlbarkeit und Umweltverträglichkeit der Stromversorgung (Bundesrechnungshof 2024). Dort 
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wird zum Stichtag 30. September 2023 gegenüber der ursprünglichen Planung ein Zeit- und Aus-

bauverzug von sieben Jahren und 6.000 km ausgewiesen, während es im Bericht aus dem Jahr 

2021 noch fünf Jahre und 4.000 km waren (Bundesrechnungshof 2021). Eine Stärkung des inter-

nen und externen Prozesses des Netzausbaumonitorings sieht die Expertenkommission als 

dringend geboten. Ein regelmäßiger Austausch zwischen der Bundesregierung, den Regulierungs-

behörden und den Übertragungsnetzbetreibern über bisherige Erfahrungen und zum Fortschritt 

des Netzausbaus spielt dabei eine zentrale Rolle.  

Netzentwicklungsplanung 

151. Dem NOVA-Prinzip folgend, setzt die Bundesregierung seit dem NEP 2030 (Version 

2017) vermehrt auf die Potentiale bei der Optimierung des Bestandsnetzes, wo erstmals auch in-

nerhalb weniger Jahre umzusetzende Ad-hoc-Maßnahmen bestätigt wurden (BNetzA 2017b). Im 

NEP 2030 (Version 2019) wurde erstmals der Einsatz innovativer Netzbetriebsmittel, wie beispiels-

weise von Netzbooster Pilotanlagen, bestätigt (BNetzA 2019). Vor dem Hintergrund des im 

Rahmen der EEG-Novelle 2023 weiter beschleunigten EE-Ausbau und dem angestrebten vorgezo-

genen Kohleausstieg bis 2030, haben die Übertragungsnetzbetreiber weitere geeignete 

Maßnahmen identifiziert, die bereits kurz- bis mittelfristig realisiert werden können, um die be-

reits heute angespannte Engpasssituation (vgl. Kapitel 3.4.1) zu entschärfen (ÜNB 2023a). Die 

Bewertung und Ermittlung dieser Ad-hoc-Maßnahmen erfolgte auf Basis des Szenarios und Netz-

modells der gemäß Kohleverstromungsbeendigungsgesetz (KVBG 2023), § 34, erstellten 

Langfristanalyse mit Betrachtungsjahr 2030 (vgl. ÜNB 2023b). Im Rahmen der Analyse erfolgte 

eine Bewertung von Ad-hoc-Maßnahmen wie der Höherauslastung des Netzes oder der geplanten 

Netzbooster, die diese Maßnahmen als erforderlich bestätigt und unter anderem deren Potential 

zur Senkung des Redispatchbedarfs (insbesondere von EE-Anlagen) aufzeigt. Auch zeigen die Be-

rechnungen, dass bereits in vorhergehenden Netzentwicklungsplänen genehmigte Anlagen zur 

Bereitstellung von Blindleistung vorgezogen und zusätzliche Anlagen gebaut werden müssen. Die 

Expertenkommission begrüßt die Berücksichtigung der verschiedenen Ad-hoc-Maßnahmen, da 

deren Umsetzung planerisch und baulich weniger anspruchsvoll als der Leitungsneubau ist und 

deshalb mit einer fristgerechten Umsetzung gerechnet werden kann. 

152. Anfang 2022 startete mit der Veröffentlichung des Szenariorahmenentwurfs der Übertra-

gungsnetzbetreiber für den Netzentwicklungsplan Strom 2037 mit Ausblick 2045, Version 2023 

(NEP 2037/2045 (2023)) bereits der achte Durchgang der Bedarfsermittlung, der im Juli 2022 von 

der BNetzA genehmigt wurde (ÜNB 2022; BNetzA 2022). Drei Szenarien blicken in das Jahr 2037, 

drei weitere Szenarien in der langen Frist sogar ins Jahr 2045. Der NEP 2037/2045 (2023) be-

schreibt erstmalig ein ǎƻƎŜƴŀƴƴǘŜǎ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘǎƴŜǘȊά, welches die Erreichung der 

Klimaneutralität bis 2045 ermöglicht. Somit wird zum ersten Mal tatsächlich ein Endzustand be-

trachtet, während in den vorhergehenden Netzentwicklungsplänen nur eine 

αEndzustandsillusionέ vorlag. Da die Dekarbonisierung der Sektoren Industrie, Verkehr und Ge-

bäude überwiegend durch direkte oder indirekte Elektrifizierung erfolgt, spielt Strom dabei eine 
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zentrale Rolle. Der Szenariorahmen stützt sich unter anderem auf eine Reihe aktueller Systemstu-

dien, die mittels einer integrierten Betrachtung aller Sektoren mögliche Entwicklungspfade zur 

Erreichung des Klimaneutralitätsziels aufzeigen und dabei richtungsgebende Kennzahlen für den 

Stromsektor ausweisen.   

153. Die Szenarien wurden so gewählt, dass in Szenario A verstärkt Wasserstoff zum Einsatz 

kommt, während die Szenarien B und C eine stärkere Direktelektrifizierung vorsehen. Ihnen liegen 

unterschiedlich hohe Annahmen zu Effizienzgewinnen und der Höhe des Stromverbrauchs zu-

grunde, wobei in Szenario B die höchste Effizienz unterstellt wird. In allen Szenarien wird ein 

vorgezogener Kohleausstieg vor 2037 angenommen. Außerdem erreicht der erneuerbare Ausbau 

in allen Szenarien die Zielsetzungen im EEG bzw. WindSeeG. Der Bruttostromverbrauch liegt in 

den Szenarien für 2037 zwischen 899 und 1.053 TWh und in den Szenarien für 2045 zwischen 

1.079 und 1.303 TWh. Es wird angenommen, dass ein Großteil des Bedarfs an Flexibilität durch 

eine Anpassung der Stromverbräuche bereitgestellt wird. So wird beispielweise davon ausgegan-

gen, dass zwischen 50 % und 100 % der Einheiten in privaten Haushalten flexibel und damit 

marktorientiert eingesetzt werden. Ob die Annahme neuer markt- und netzbasierter Flexibilitäten 

rechtzeitig und in erforderlichem Umfang realisierbar ist, ist noch nicht absehbar. Hier sind noch 

enorme Anstrengungen erforderlich. Aus Sicht der Expertenkommission ist dazu auch eine grund-

legende Umgestaltung der elektrizitätsbezogenen Abgaben und Umlagen und eine Reform der 

Netzentgeltsystematik erforderlich (vgl. Empfehlungen in EWK 2016, 2018, 2019, 2021, und Kapi-

tel 3.5.3). Außerdem weist die Expertenkommission darauf hin, dass sich die Annahmen zur 

residualen Spitzenlast im NEP deutlich von denen im Versorgungssicherheitsmonitoring unter-

scheiden. Während die residuale Spitzenlast im Versorgungssicherheitsmonitoring bis 2030 

konstant bleibt, steigt diese im NEP für 2037 deutlich an. Die Expertenkommission empfiehlt da-

her, dass eine höhere Konsistenz solcher zentralen Annahmen zwischen den verschiedenen 

Monitoring- und Planungs-Prozessen, die im Auftrag der Bundesregierung erfolgen, hergestellt 

wird. Dies kann beispielsweise mit Hilfe eines langfristigen, sektorübergreifenden Szenariorah-

mens geschehen, der die Grundannahmen für all diese Prozesse vereinheitlicht (vgl. 

Systementwicklungsstrategie in Kapitel 3.4.5). 

154. Bei der Wasserstoffherstellung durch Elektrolyse wird für 2037 eine Kapazität zwischen 26 

und 40 GW und für 2045 zwischen 50 und 80 GW angenommen. Dabei wird über alle Szenarien 

hinweg angenommen, dass eine umfassend ausgebaute Wasserstoffspeicher- und -transportinf-

rastruktur bereits im Jahr 2037 vorhanden ist und dass etwa die Hälfte des Wasserstoffbedarfs in 

Deutschland durch inländische Elektrolyse bereitgestellt wird. Bei der Verortung von Elektrolyseu-

ren wird wie folgt vorgegangen: Zunächst werden heute bereits absehbare Projekte aus 

bŜǘȊŀƴǎŎƘƭǳǎǎŀƴŦǊŀƎŜƴ ōŜƛ ŘŜƴ bŜǘȊōŜǘǊŜƛōŜǊƴ ǎƻǿƛŜ ŀƭƭŜ ŀƭǎ ǎƻƎŜƴŀƴƴǘŜ αLƳǇƻǊǘŀƴǘ tǊƻƧŜŎǘǎ ƻŦ 

/ƻƳƳƻƴ 9ǳǊƻǇŜŀƴ LƴǘŜǊŜǎǘά όαLt/9Lάύ ƎŜŦǀǊŘŜǊǘŜƴ tǊƻƧŜƪǘŜ ōŜǊǸŎƪǎƛŎƘǘƛƎǘ όƛƴǎƎŜǎŀƳǘ мп D²ύΦ 5ƛŜ 

Differenz zur Erreichung der genehmigten Elektrolyseleistung wird in einem zweiten Schritt netz-

dienlich verortet. Im zugrunde liegenden Szenariorahmen hat die BNetzA vorgegeben, dass durch 

die Verortung der Elektrolyseure keine neuen Engpässe im Übertragungsnetz entstehen. Daher 
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wird die Verortung der Elektrolyseure unter Berücksichtigung der neu ermittelten Netzausbau-

maßnahmen mit dem Ziel angepasst, die deutschlandweiten Engpässe im Übertragungsnetz zu 

reduzieren. Die Übertragungsnetzbetreiber merken zu diesem Vorgehen an, dass die Annahme 

solch eines netzdienlichen Ausbaupfads einen regulatorischen Rahmen voraussetzt, der zukünftig 

entsprechende Allokationssignale aussendet. Da entsprechende Rahmenbedingungen derzeit 

nicht gegeben sind, ist der Ansatz aus heutiger Sicht mit hohen Unsicherheiten verbunden. Sind 

für die Allokation zukünftig andere Kriterien ausschlaggebend, ist die Entstehung zusätzlicher Eng-

pässe im Übertragungsnetz wahrscheinlich. Die Expertenkommission teilt diese Ansicht und 

empfiehlt die Aufnahme einer Sensitivitätsanalyse mit einer weniger netzdienlichen Verortung der 

Elektrolysekapazität. Ein entscheidender Faktor ist dabei auch die Frage, wie schnell die südlichen 

Bundesländer an ein Wasserstoffnetz angeschlossen werden können. Im Rahmend der Wasser-

stoff-Roadmap Bayern (H2.B 2022) wurde z. B. ein Bedarf an regionaler Elektrolyseleistung 

zwischen 0,3 und 1,7 GW für 2030 berechnet, wenn ein Anschluss an das europäische Wasser-

stoffnetz bis 2030 erfolgt. Wird hingegen unterstellt, dass der Anschluss an das Wasserstoffnetz 

erst 2035 erfolgt und die aktuellen Produzenten grauen Wasserstoffs bis 2030 auf grünen Wasser-

stoff umstellen, steigt der Elektrolysebedarf auf 3 bis 10 GW im Jahr 2035.  

155. Auch in der Konsultation zum ersten Entwurf des NEP 2037/2045 (2023) war die Verortung 

der Elektrolyseure das wichtigste Thema aus den Bereichen Wirtschaft und Politik. So sind viele 

Unternehmen aber auch Städte und Gemeinden aufgrund ehrgeiziger Klimaziele bei ihrer Umset-

zung auf die entsprechende Energieinfrastruktur angewiesen. Darüber hinaus wurde im 

Zusammenhang mit den Eingangsdaten aus dem Szenariorahmen in vielen Stellungnahmen ange-

merkt, dass eine breitere Spreizung der Szenarien wünschenswert wäre. Beispielsweise gab es 

über alle Szenarien hinweg keine Variation bei der Interkonnektorleistung. Daher wurden weitere 

Sensitivitätsanalysen zur Variation einzelner Parameter gefordert, so z. B. für Interkonnektorka-

pazitäten, Effizienzannahmen oder das unterstellte Wetterjahr (2012). In vielen Stellungnahmen 

wurde außerdem eine stärkere Verzahnung der Strom- und Gasinfrastruktur gefordert (siehe dazu 

die aktuellen Entwicklungen zur Systementwicklungsstrategie in Kapitel 3.4.5). 

156. Trotz der auf den Netzausbaubedarf eher entlastend wirkenden Annahmen zur Verortung 

der Elektrolyseure, zeichnet sich im NEP 2037/2045 (2023) ein erheblicher innerdeutscher Aus-

baubedarf des Stromübertragungsnetzes ab. Die Übertragungsnetzbetreiber schlagen im 

Vergleich zum NEP 2035 (2021) diverse zusätzliche Maßnahmen vor (Steigerung des Gesamtaus-

baubedarfs um mehr als 60 %). Gegenüber dem im NEP 2035 (2021) vorgeschlagenen 

Netzausbaubedarf identifiziert der NEP 2037/2045 (2023) neue Onshore-Projekte mit einer Tras-

ǎŜƴƭŅƴƎŜ Ǿƻƴ рΦснл ƪƳ ǳƴŘ ȊǳǎŅǘȊƭƛŎƘŜƴ LƴǾŜǎǘƛǘƛƻƴŜƴ ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ рнΣо aǊŘΦ ϵΦ 5ƛŜǎ ƭƛŜƎǘ 

insbesondere an der Ausweisung von fünf zusätzlichen Gleichstrom-Projekten, die zur Sicherstel-

lung der erforderlichen Transportaufgabe notwendig und im aktuellen Bundesbedarfsplan noch 

nicht enthalten sind.  
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157. Im März 2024 bestätigte die BNetzA den NEP 2037/2045 (2023), wobei die Bestätigung mehr 

Maßnahmen enthält als von den ÜNB im zweiten Entwurf vorgesehen waren (BNetzA 2024c). So 

wurden unter anderem zwei der fünf neuen Gleichstromverbindungen um jeweils zwei GW Leis-

tung erweitert, was die Übertragungskapazität in Richtung Süden weiter erhöht. Insgesamt 

wurden von den 13.650 Leitungskilometern der vorgeschlagenen Maßnahmen für einen Netzneu-

bau oder -verstärkung im zweiten Entwurf des NEP 12.700 km bestätigt. Im Vergleich dazu haben 

die Vorhaben des Bundesbedarfsplans aktuell eine Gesamtlänge von 11.800 km. Der bestätigte 

Netzentwicklungsplan bildet nun die Grundlage für eine Anpassung des Bundesbedarfsplans. 

158. Dadurch entsteht ein deutlicher Anstieg der Netzkosten, der entweder durch Erhöhung der 

Netzentgelte auf die Stromkunden umgelegt oder durch Zahlungen aus dem Staatshaushalt abge-

federt werden muss. Vor dem Hintergrund der sowieso schon gestiegenen 

Energiekostenbelastung der Verbraucher sowie der aktuellen Haushaltslage gilt es wo immer mög-

lich Einsparpotentiale bei den Netzkosten zu identifizieren. Eine aktuell immer häufiger diskutierte 

Option ist die Abkehr vom Prinzip, dass neue Gleichstrom-Übertragungsleitungen vorrangig als 

Erdkabel verlegt werden müssen. Diese Vorgabe wurde 2015 gesetzlich festgelegt mit der Hoff-

nung dadurch die Akzeptanz für den Netzausbau bei den Anwohnern im Bereich neuer Trassen zu 

erhöhen. Da die Installation von Erdkabeln im Vergleich zu Freileitungen jedoch um ein Vielfaches 

teurer ist, führt diese Umstellung zu einer erheblichen Mehrbelastung. So haben z. B. Berechnun-

gen von McKinsey ergeben, dass bei Vorhaben, bei denen statt Erdkabeln auch Freileitungen 

ƳǀƎƭƛŎƘ ǎƛƴŘΣ ŘƛŜ ōŜƴǀǘƛƎǘŜƴ LƴǾŜǎǘƛǘƛƻƴŜƴ ōƛǎ нлор ǳƳ ǊǳƴŘ нл ōƛǎ пл aǊŘΦ ϵ ƎŜǎŜƴƪǘ ǿŜǊŘŜƴ 

könnten (vgl. McKinsey 2024). Neben dem Nachteil der deutlich höheren Kosten von Erdkabeln 

werden noch weitere Aspekte wie eine längere Realisierungsdauer und eine kürzere Lebensdauer 

diskutiert. Zusätzlich werden eine geringere Verfügbarkeit und längere Ausfallzeiten bei mechani-

schen Störungen erwartet. Da Erdkabel in maximal 1.000-Meter-Einheiten hergestellt und verbaut 

werden können, müssen die Kabel mindestens einmal pro Kilometer durch Muffen verbunden 

werden (vgl. BMWK 2019). Da Muffen eine erhöhte Fehleranfälligkeit besitzen (vgl. ENTSO-E 

2013), muss die Funktionsfähigkeit regelmäßig überprüft werden. Trotzdem bleibt selbst bei re-

gelmäßiger Überprüfung ein erhöhtes Ausfallrisiko bestehen, da die geplanten Gleichstromtrassen 

mit Längen von mehreren hundert Kilometern eine Vielzahl von Muffen enthalten werden. Auch 

bei Freileitungen sind Ausfälle möglich, z. B. durch atmosphärische Störungen wie Blitzeinschläge 

oder mechanisch verursachte Schäden an Leitung oder Masten. Allerdings erfolgen Reparaturen 

bei mechanischen Schäden an Freileitungen in der Regel in Stunden oder Tagen. Im Gegensatz 

dazu können Reparaturen bei Erdkabeln auch Wochen oder Monate dauern. 

159. Neben der Erdverkabelung von Gleichstrom-Leitungen sind im Rahmen von EnLAG und 

BBPlG auch Wechselstrom-Erdkabel-Piloten vorgesehen. In einem ersten Erfahrungsbericht der 

Übertragungsnetzbetreiber zur Teilerdverkabelung (TEV) aus dem Jahr 2020 werden ebenfalls 

deutlich höhere Investitionskosten (in der Regel um mindestens den Faktor 6) und eine geringere 

Verfügbarkeit als bei Freileitungen aufgeführt (vgl. ÜNB 2020). Demnach zeigt die Praxis auch, dass 
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die TEV-Abschnitte der Pilotvorhaben in Planung und Bau hinter den Freileitungsabschnitten hin-

terherhinken (um mindestens ein bis zwei Jahre nach den derzeitigen Erfahrungen). Des Weiteren 

zeigen die Erfahrungen aus den laufenden Pilotvorhaben bisher, dass die TEV nicht per se zu mehr 

Akzeptanz bei den betroffenen und involvierten Akteuren beitragen. Vielmehr scheinen sich wahr-

genommene Betroffenheiten weg von Anwohnern, die mitunter nicht unmittelbar an der Trasse 

leben, hin zu Eigentümern und Bewirtschaftern, insbesondere Landwirten, zu verlagern.  

160. Abschließend begrüßt die Expertenkommission, dass mit dem NEP 2037/2045 (2023) zum 

ersten Mal auch mehrere Langfristszenarien in die Netzentwicklungsplanung aufgenommen wor-

den sind (vgl. Empfehlung in EWK 2021). Vor dem Hintergrund der langwierigen Prozesse von 

Planung, Genehmigung und Bau betont die Kommission die Dringlichkeit, bereits heute mit den 

Anpassungen des Stromnetzes an ein klimaneutrales Energiesystem zu beginnen. Dabei wird emp-

fohlen, eine breitere Spreizung der Szenarien in Betracht zu ziehen und zentrale Annahmen wie 

die Verortung der Elektrolyseure oder die Interkonnektorkapazität in den Szenarien oder in zu-

sätzlichen Sensitivitätsanalysen zu variieren. Angesichts des identifizierten deutlichen Anstiegs der 

Netzkosten im NEP 2037/2045 (2023) im Vergleich zum vorherigen NEP 2035 (2021) betont die 

Kommission die Notwendigkeit, weitere Optionen zur Kostensenkung zu prüfen. Eine mögliche 

Option wäre die Umstellung von Erdkabeln auf Freileitungen, zumindest bei den im NEP analysier-

ten Gleichstrom-Projekten, die sich noch nicht in einem Genehmigungsverfahren befinden. Die 

Expertenkommission empfiehlt daher, diese Abwägung im bereits begonnenen neunten Durch-

gang der Bedarfsermittlung mit dem NEP Strom 2037/2045 (Version 2025) zu berücksichtigen und 

sorgfältig zu prüfen. Insbesondere weist die Expertenkommission darauf hin, dass Maßnahmen 

zur Kosteneinsparung keinesfalls zu Verzögerungen der Planungs- und Umsetzungsprozesse füh-

ren dürfen.  

3.4.3 Ausbau der Verteilnetze 

161. Neben dem Übertragungsnetz muss auch das Verteilnetz kontinuierlich ausgebaut werden, 

um die Herausforderungen der Energiewende bewältigen zu können. Während der Übertragungs-

netzausbau Gegenstand zahlreicher Studien ist, sind Untersuchungen, die den notwendigen 

Ausbau der Verteilnetze zur Ermöglichung der Energiewende seltener. Eine frühe größere Unter-

suchung stellte die dena-Verteilnetzstudie (dena 2012) dar. Sie legte den damaligen 

Netzentwicklungsplan von 2012 sowie ein Szenario der Zielsetzungen der deutschen Bundeslän-

der zugrunde und hatte einen zeitlichen Horizont bis 2030. Darin wurden die nötigen Investitionen 

in die Verteilnetze auf 27,5 Mrd. ϵ (NEP 2012) bzw. auf 42,5 Mrd. ϵ (Bundesländerszenario) bezif-

fert, was selbst im teureren Szenario weniger als 2,5 Mrd. ϵ pro Jahr entspricht. Diese 

Größenordnung ist ähnlich den historischen Investitionen zu der Zeit, als die Studie erstellt wurde. 

Eine Studie der Agora Energiewende und Agora Verkehrswende (Agora Verkehrswende et al. 

2019) kommt ebenfalls zu dem Ergebnis, dass trotz stark steigender Herausforderungen für das 

Verteilnetz die Investitionen in die Nieder- und Mittelspannung (Fokus der Studie) sowie in die 

Hochspannung vergleichbar sind mit den Investitionen der Vergangenheit. Zum Zeitpunkt dieser 
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Studie lagen jene Investitionen bereits zwischen 2,4 und 3,8 Mrd. ϵ pro Jahr. Die Studie fokussiert 

auf den Markthochlauf der Elektromobilität und nimmt dabei die Erreichung der Klimaneutralität 

(bis 2050) im Verkehrssektor in den Blick. Die dena-Leitstudie (dena 2021a), die Szenarien für die 

Erreichung von 80 % bzw. 95 % weniger Emissionen in 2050 gegenüber 1990 betrachtet, ermittelt 

Investitionsbedarfe im Verteilnetz getrennt nach Nieder- und Mittelspannung (modellbasiert) und 

Hochspannung (aus Vergangenheitsdaten extrapoliert). Diese Studie kommt auf einen Gesamt-

Investitionsbedarf für die Verteilnetze zwischen 2015 und 2050 in den Szenarien mit starker Elekt-

rifizierung von 253 Mrd. ϵ, d. h. 7,2 Mrd. ϵ jährlich. Dieser Bedarf ist deutlich höher als die 

historischen Investitionen zum Zeitpunkt der Studienerstellung. 

Abbildung 3-37:  Investitionen in die Netzinfrastruktur der Verteilnetzbetreiber 2008 bis 

2023 

 

Anmerkung: *2023 Planwerte 
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2014 und 2023). 

162. Der Blick auf die Entwicklung der jährlichen Investitionen in Verteilnetze, der in Abbildung 

3-37 dargestellt ist, bestätigt das Bild der ersten beiden dargestellten Studien nicht. Entgegen der 

Annahme, dass zukünftige Investitionen nur in ähnlicher Größenordnung wie historische Investi-

tionen erforderlich sind, waren in den vergangenen Jahren deutlich steigende Investitionen zu 

verzeichnen (Angaben sind nicht preisbereinigt). Die Investitionen in 2023 (Planwerte) lagen bei 7 
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den Ausbaubedarf der Verteilnetze aus und quantifizieren diesen in annuitätischen Netzkosten, 

die den jeweiligen Netzbestand auf Tagesneuwertbasis bewerten. Sie liegen in den Szenarien in 
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Hierbei ist die Erwähnung relevant, dass Investitionen in die Verteilnetze stets den deutlich grö-

ßeren Anteil der Netzinvestitionen ausgemacht haben (rund 85 % in 2020) und ausmachen 

werden. In den Langfristszenarien unterscheiden sich die ermittelten Netzinvestitionen zudem nur 

wenig zwischen den betrachteten Szenarien, die jeweils unterschiedliche Schwerpunkte in Bezug 

auf die Nutzung von Strom, Erdgas oder Wasserstoff sowie auf die Fortschritte in der Energieeffi-

zienz setzen (T45-H2, T45-PtG, T45-RedEff, T45-RedGas und T45-Strom). Dies ist in Abbildung 3-38 

dargestellt. Der rote Teil der Balken repräsentiert die Kosten des Übertragungsnetzes (Höchst-

spannungsebene HöS), alle anderen Spannungsebenen sind Teil des Verteilnetzes (Hochspannung 

HS, Mittelspannung MS und Niederspannung NS). Parallel zu den steigenden Investitionen ist je-

doch auch ein steigender Stromverbrauch zu erwarten (vgl. Kapitel 3.1), sodass die Netzkosten in 

Zukunft auf einen größeren Stromdurchsatz umgelegt werden. Aus diesem Grund bedeuten stei-

gende Investitionen nicht zwangsläufig langfristig steigende Netzentgelte je transportierter 

Energieeinheit.  

Abbildung 3-38:  Annuitätische Kosten gemäß Langfristszenarien, differenziert nach Netz-

ebene, Ist (2020) und Zukunft bis 2045 

 

Anmerkung: Übertragungsnetz in Rot, Rest Verteilnetz 
Quelle: Eigene Darstellung mit Daten aus Langfristszenarien.de 2024 (Szenario Explorer). 

163. Eine bessere Abschätzung des Ausbaubedarfs der Verteilnetze wird von den Netzausbauplä-

nen erwartet. Zunächst haben die Verteilnetzbetreiber im Juni 2023 erstmals nach der 

Verpflichtung in § 14d EnWG Schätzungen zur künftigen Stromerzeugung und zum Stromver-

brauch sowie zu den zu erwartenden Netzanschlüssen veröffentlicht. Hierzu wurden die 
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Verteilnetze in sechs Planungsregionen eingeteilt, in denen sich die Netzbetreiber jeweils zum 

Netzausbau abstimmen mussten. Die Grundlage für die Planung stellten Regionalszenarien dar, in 

denen die Verteilnetzbetreiber die voraussichtliche Entwicklung von Stromerzeugung und -ver-

brauch innerhalb ihrer Planungsregion ermitteln. Darauf aufbauend müssen die Netzbetreiber für 

diese Regionen nun Netzausbaupläne erstellen, die bis zum 30. April 2024 zu veröffentlichen sind. 

Die Szenarien und Ausbaupläne müssen sich am Ziel der Klimaneutralität bis 2045 orientieren und 

sind alle zwei Jahre zu aktualisieren. 

164. Die Ergebnisse der Befragung der Bundesnetzagentur zum Zustand und zum Ausbau der 

Verteilnetze mit Stand 2022 (BNetzA 2023h) legen ebenfalls eher weiter steigende Investitionsbe-

darfe für die Verteilnetze nahe. Der Bericht fasst Informationen zusammen, die die 

Bundesnetzagentur bis Ende 2021 gemäß § 14 EnWG von den Verteilnetzbetreibern mit mehr als 

100.000 Kunden abgefragt hat. Die Datenbasis umfasst die Antworten von 82 Verteilnetzbetrei-

bern (von 860 insgesamt), die zusammen die Hochspannungsebene in Deutschland nahezu 

vollständig sowie die Mittel- und Niederspannungsebene jeweils zu ca. 80 % abdecken. Die von 

den 82 Netzbetreibern gemeldeten Netzausbaumaßnahmen sowie die aggregierte 10-Jahrespla-

nung bis 2032 summiert sich auf einen Verteilnetzausbaubedarf für die Erhöhung der 

Übertragungskapazität (Neubau, Ersatz mit Erhöhung der Übertragungskapazität sowie Verstär-

kung und Optimierung) von 42,3 Mrd. ϵ. Reine Ersatzinvestitionen wurden dabei ebenso wenig 

wie sonstige Investitionen quantitativ erfasst. 51 Verteilnetzbetreiber gaben jedoch an, derzeit 

solche weitere Investitionsprojekte durchzuführen, wie z. B. Investitionen in Gebäude, Logistik-

zentren, Fuhrparks oder Netzleitstellen und -systeme sowie Digitalisierung. Insofern sind die 

gemeldeten 42,3 Mrd. ϵ nicht mit den in Abbildung 3-38 dargestellten Investitionskosten ver-

gleichbar. Vergleicht man jedoch den in 2022 gemeldeten Verteilnetzausbaubedarf mit dem der 

Vorjahresabfrage, so ergibt sich eine Steigerung um fast 50 %.13  

165. Während der Haupttreiber des Ausbaus im Verteilnetz bisher die Einbindung der erneuer-

baren Energien war, wird in den kommenden Jahren die Verbrauchsseite stärker als bisher den 

Ausbaubedarf mitbestimmen, vor allem in den unteren Spannungsebenen. Die der Bundesnetza-

gentur gemeldeten Einzelmaßnahmen des Netzausbaus (dies sind größtenteils solche in der 

Hochspannungsebene) sind zu rund 40 % durch den Ausbau der erneuerbaren Energien und zu 

knapp einem Viertel durch den Verbrauch getrieben; der Rest ist entweder eine Kombination aus 

beiden oder nicht zugeordnet. Bei den 10-Jahresplänen (dies umfasst vor allem die Mittel- und 

Niederspannung) machen hingegen die überwiegend verbrauchsgetriebenen Maßnahmen klar 

den größten Anteil aus. Insgesamt ist ein Ausbau von 92.642 km Leitungslänge geplant, davon 

18.501 km in der Hochspannung.  

 
13  Hierfür verglich die Bundesnetzagentur die Angaben der 58 Netzbetreiber, die sowohl im Bericht von 2021 als auch von 2022 
erfasst wurden. Die Summe der Einzelmaßnahmen und 10-Jahrespläne dieser Betreiber betrug 2022 38,8 Mrd. EUR und 2021 26,4 Mrd. EUR. 
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166. Der gemäß den Darstellungen zu erwartende erhebliche Verteilnetzausbau wird mit einer 

starken Häufung von Baustellen einhergehen. Diese stellen ς vor allem in dicht besiedelten Ge-

genden ς eine starke Beeinträchtigung für die Menschen dar, die in ihrer Nähe wohnen oder tätig 

sind. Um die Beeinträchtigungen möglichst gering zu halten, sollten möglichst viele Synergien mit 

dem Ausbau anderer Infrastruktur wie Wärmenetzen oder Glasfaserkabeln gesucht werden.  

167. Abbildung 3-39 zeigt die regionale Verteilung des Ausbaubedarfs in den Verteilnetzen für 

das Hochspannungsnetz. Darin sind Netzengpässe in Rot eingezeichnet. Es wird deutlich, dass es 

mehr Engpässe im Norden Deutschlands gibt, vor allem in den Regionen, in denen viele Windkraft-

anlagen installiert sind. Die Netzgebiete der Großstädte sind überwiegend engpassfrei; Stuttgart 

stellt hiervon eine Ausnahme dar. Die regional ungleichen Engpasssituationen und Ausbaubedarfe 

erklären auch zu großen Teilen die ebenfalls regional sehr unterschiedlichen Verteilnetzentgelte. 

Der Umstand, dass Verteilnetzentgelte tendenziell in den Regionen, in denen ein hoher Anteil des 

Kapazitätsausbaus erneuerbarer Energien (vor allem der Windenergie) stattfindet, überdurch-

schnittlich hoch sind, ist problematisch. Da Netzentgelte derzeit ausschließlich von der 

Verbrauchsseite getragen werden, widerspricht diese Ungleichheit dem Gerechtigkeitsempfinden 

jener Stromverbraucher, die die höheren Kosten tragen, und könnte die Akzeptanz des Netzaus-

baus reduzieren. Daher hat die Bundesnetzagentur Ende 2023 ein Eckpunktepapier14 in die 

Debatte eingebracht, in dem der Vorschlag gemacht wird, in Regionen mit hoher angeschlossener 

Leistung von erneuerbaren Energien die finanzielle Mehrbelastung bundesweit zu verteilen (siehe 

auch Kapitel 3.4.4).   

 
14  https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2023/20231201_EckpunkteNetzkosten.html 
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Abbildung 3-39:  Hochspannungsleitungen und Engpassregionen 

 

Quelle: Bundesnetzagentur (2023b). 

168. Angesichts der großen erforderlichen Investitionen steigt auch die Herausforderung ihrer 

Finanzierung. Hierfür müssen Netzbetreiber ausreichend Eigenkapital zur Verfügung haben, um 

auch das zur Ausweitung der Investitionen nötige Fremdkapital mobilisieren zu können. Die Er-

träge der Netzbetreiber bilden die Grundlage für den Aufbau von Eigenkapital und somit für 

Neuinvestitionen. Die Erträge kommen aus den Netzentgelten, die in den Stromtarifen enthalten 

sind und durch die Bundesnetzagentur reguliert werden. Hier besteht ein Zielkonflikt darin, dass 

Netzentgelte einerseits möglichst niedrig sein sollten, damit Strom günstig bezogen werden kann. 

Daher wird stets um die Anerkennung von Kostenbestandteilen sowie um die gewährte Eigenka-

pitalverzinsung gerungen. Andererseits bedeuten niedrige Netzentgelte auch knappere 

Einnahmen für die Netzbetreiber und somit weniger verfügbares Eigenkapital, mit dem Investiti-

onen finanziert werden können. In diesem Zielkonflikt müssen stets ausgewogene Lösungen 

gefunden werden.  
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3.4.4 Kostenentwicklung und Netzentgelte  

169. Um eine zuverlässige Stromversorgung zu gewährleisten, investieren Verteilnetzbetreiber 

sowie Übertragungsnetzbetreiber in den Ausbau und die Wartung der Stromnetze. In Die hier dar-

gestellten Werte für den Ausbau und die Instandhaltung der Stromnetze werden neben weiteren 

Ausgaben der Netzbetreiber (siehe Systemkosten in Kapitel 3.4.1) nach der Systematik der Anreiz-

regulierungsverordnung (ARegV) in die Erlösobergrenzen der Netzbetreiber einberechnet. Die für 

einen Netzbetreiber berechnete Erlösobergrenze bestimmt dann die Höhe der Netzentgelte, die 

er auf seiner Netzebene erheben darf. Im Netzentgelt eines Stromabnehmers sind die Netzent-

gelte der seinem Netzanschluss vorgelagerten Netzebenen enthalten. Nach aktueller Regulierung 

darf ein Netzbetreiber die ihm entstandenen Kosten nur auf die in seinem Netzgebiet angeschlos-

senen Verbraucher umlegen (mit Ausnahmen beim Übertragungsnetzentgelt, siehe unten). 

Aufgrund des sehr heterogenen Netzzustands in Deutschland, z. B. in Bezug auf Alter, Ausbau und 

Konzentration regionaler erneuerbarer Erzeuger, treten deutschlandweit sehr unterschiedliche 

Netzentgelte je nach Netzbetreiber und Region auf. Die Verteilung der Netzentgelte in Deutsch-

land für das Jahr 2023 für Haushalts-, Gewerbe- und Industriekunden wird in Abbildung 3-41 

dargestellt. Die im Schnitt höchsten Netzentgelte treten dabei über alle Kundengruppen hinweg 

in Brandenburg, Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern auf. Zu den Bundesländern 

mit den im Schnitt niedrigsten Netzentgelten gehören Bayern und Niedersachsen.       

170. Abbildung 3-40 wird die Entwicklung der Investitionen und Aufwendungen der Übertra-

gungs- und Verteilnetzbetreiber für die Stromnetzinfrastruktur dargestellt (vgl. BNetzA/BKartA 

2023). Bei den Investitionen handelt es sich um die aktivierten Bruttozugänge an Sachanlagen so-

wie den Wert neu gemieteter bzw. gepachteter Sachanlagen. Für die Aufwendungen werden alle 

technischen und administrativen Maßnahmen berücksichtigt, die während des Lebenszyklus einer 

Anlage zur Erhaltung des funktionsfähigen Zustandes oder der Rückführung in diesen dienen. 

Während die Investitionen und Aufwendungen insgesamt im Jahr 2021 den bisherigen Höchst-

ǎǘŀƴŘ Ǿƻƴ моΦррс aƛƻΦ ϵ ŜǊǊŜƛŎƘŜƴΣ ƎŜƘǘ ŘƛŜǎŜǊ ²ŜǊǘ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ǿƛŜŘŜǊ ƭŜƛŎƘǘ ǳƳ пот aƛƻΦ ϵ 

ȊǳǊǸŎƪ ŀǳŦ моΦммф aƛƻΦ ϵ όŘŀǾƻƴ фΦсрл aƛƻΦ ϵ ŦǸǊ LƴǾŜǎǘƛǘƛƻƴŜƴ ǳƴŘ оΦпсф aƛƻΦ ϵ ŦǸǊ !ǳŦǿŜƴŘǳƴπ

ƎŜƴύΦ 5ŀōŜƛ ǎƛƴŘ ŘƛŜ !ǳǎƎŀōŜƴ ŘŜǊ ±ŜǊǘŜƛƭƴŜǘȊōŜǘǊŜƛōŜǊ ǎŜƛǘ нлнл ƧŜŘŜǎ WŀƘǊ ǳƳ ŎŀΦ плл aƛƻΦ ϵ 

gestiegen. Im Gegensatz dazu liegt der Wert der Ausgaben der Übertragungsnetzbetreiber im Jahr 

2022 wieder auf dem Wert von 2020, nachdem im Jahr 2021 ein Anstieg zum Vorjahr um ca. 

900 aƛƻΦ ϵ Ȋǳ ǾŜǊȊŜƛŎƘƴŜƴ ǿŀǊΦ 5ŜǊ ŘŜǳǘƭƛŎƘŜ !ƴǎǘƛŜƎ ŘŜǊ ƎŜǇƭŀƴǘŜƴ DŜǎŀƳǘŀǳǎƎŀōŜƴ ŦǸǊ Řŀǎ WŀƘǊ 

2023 ist vor allem auf den Anstieg der Ausgaben der Verteilnetzbetreiber in Höhe von 1.446 Mio. 
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171. Die hier dargestellten Werte für den Ausbau und die Instandhaltung der Stromnetze werden 

neben weiteren Ausgaben der Netzbetreiber (siehe Systemkosten in Kapitel 3.4.1) nach der Sys-

tematik der Anreizregulierungsverordnung (ARegV) in die Erlösobergrenzen der Netzbetreiber 

einberechnet. Die für einen Netzbetreiber berechnete Erlösobergrenze bestimmt dann die Höhe 
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der Netzentgelte, die er auf seiner Netzebene erheben darf. Im Netzentgelt eines Stromabneh-

mers sind die Netzentgelte der seinem Netzanschluss vorgelagerten Netzebenen enthalten. Nach 

aktueller Regulierung darf ein Netzbetreiber die ihm entstandenen Kosten nur auf die in seinem 

Netzgebiet angeschlossenen Verbraucher umlegen (mit Ausnahmen beim Übertragungsnetzent-

gelt, siehe unten). Aufgrund des sehr heterogenen Netzzustands in Deutschland, z. B. in Bezug auf 

Alter, Ausbau und Konzentration regionaler erneuerbarer Erzeuger, treten deutschlandweit sehr 

unterschiedliche Netzentgelte je nach Netzbetreiber und Region auf. Die Verteilung der Netzent-

gelte in Deutschland für das Jahr 2023 für Haushalts-, Gewerbe- und Industriekunden wird in 

Abbildung 3-41 dargestellt. Die im Schnitt höchsten Netzentgelte treten dabei über alle Kunden-

gruppen hinweg in Brandenburg, Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern auf. Zu den 

Bundesländern mit den im Schnitt niedrigsten Netzentgelten gehören Bayern und Niedersachsen.       

Abbildung 3-40:  Entwicklung der Investitionen und Aufwendungen für die Stromnetzinfra-

ǎǘǊǳƪǘǳǊ όƛƴ aƛƻΦ ϵύ und der Netzentgelte für Haushalte, Gewerbe und Industrie (in ct/kWh) 

 

Anmerkungen: Annahmen für Berechnung des Nettonetzentgeltes (inkl. Messstellenbetrieb): Haushaltskunde 2.500 - 5.000 
kWh (vor 2016 Abnahmefall 3.500, mengengewichtet), Gewerbekunde 50 MWh (arithmetisch), Industriekunde 24 GWh 
(arithmetisch). 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BMWi (2021), BNetzA/BKartA (2016) und BNetzA/BKartA (2023). 
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Abbildung 3-41:  Verteilung der Netzentgelte in Deutschland für das Jahr 2023 

  

Quelle: BNetzA/BKartA (2023). 

172. Aufgrund der Energiewende und der sich verändernden Erzeugungs- und Nutzungsstruktu-

ren werden sowohl politisch als auch wissenschaftlich verschiedene Reformen der 

Netzentgeltsystematik diskutiert. Ein erster Schritt gegen die ungleich verteilten Netzentgelte ist 

das bundeseinheitliche Übertragungsnetzentgelt, welches im 2017 verabschiedeten Netzentgelt-

modernisierungsgesetz eingeführt wurde. Nachdem die Netzentgelte 2019 erstmals zu 20 Prozent 

bundeseinheitlich festgelegt wurden und seitdem jährlich um weitere 20 Prozent angeglichen 

wurden, gab es im Jahr 2023 zum ersten Mal ein bundeseinheitliches Übertragungsnetzentgelt. 

Dieses wurde auf 3,12 ct/kWh festgesetzt (Amprion 2022), wobei neben der Angleichung anläss-

lich der Energiekrise zusätzlich eine Stabilisierung des Netzentgeltes durch Hilfen aus dem 

Entlastungspaket der Bundesregierung (12,84 aǊŘΦ ϵ gemäß EnWG 2024, § 24b) auf etwa dem 

Vorjahresniveau (50Hertz: 3,04 ct/kWh; Amprion: 2,94 ct/kWh; Tennet: 3,25 ct/kWh; Trans-

netBW: 3,03 ct/kWh) erfolgte. Für 2024 haben sich die Übertragungsnetzentgelte auf 6,43 ct/kWh 

verdoppelt (TransnetBW 2023a). Ausschlaggebend dafür sind die weiterhin hohen Kosten für Sys-

temdienstleistungen als Folge der immer noch erhöhten Preise auf den Brennstoffmärkten. Zur 

{ǘŀōƛƭƛǎƛŜǊǳƴƎ ŘŜǊ «ōŜǊǘǊŀƎǳƴƎǎƴŜǘȊŜƴǘƎŜƭǘŜ нлнп ǿǳǊŘŜ ȊǳƴŅŎƘǎǘ Ŝƛƴ ½ǳǎŎƘǳǎǎ Ǿƻƴ рΣр aǊŘΦ ϵ 

aus dem Wirtschaftsstabilisierungsfonds (WSF) beschlossen, was einer Reduzierung der Netzent-

gelte in Höhe von 3,24 ct/kWh entsprochen hätte.15 Zu beachten ist, dass das 

Übertragungsnetzentgelt in der hier ausgewiesenen Höhe nur für einen Teil des Stromverbrauchs 

 
15  Dieser Wert ergibt sich aus der Differenz der Ankündigung der Übertragungsnetzbetreiber zu den Netzentgelten für 2024 vor 
(3,19 ct/kWh, siehe TransnetBW 2023b) und nach (6,43 ct/kWh, siehe TransnetBW 2023a) Wegfall ŘŜǎ ½ǳǎŎƘǳǎǎŜǎ ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ рΣр aǊŘΦ ϵ 
aus dem Wirtschaftsstabilisierungsfonds. 
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fällig wird, nämlich als Arbeitspreis für Entnahmen aus dem Höchstspannungsnetz bei einer Jah-

resbenutzungsdauer von weniger als 2500 Stunden pro Jahr (ÜNB 2023c). Bezogen auf den 

Stromabsatz von 413 TWh im Jahr 2022 (Destatis 2024) beträgt der durchschnittliche Anstieg der 

Übertragungsnetzentgelte durch Wegfall des Zuschusses 1,3 ct/kWh. Allerdings wurde der staat-

liche Zuschuss aufgrund der geänderten haushaltsrechtlichen Lage nach dem Urteil des 

Bundesverfassungsgerichts zum Energie- und Klimafonds wieder aufgehoben. Solange ein Rück-

fluss der Einnahmen aus der CO2-Bepreisung (z. B. in Form eines Klimageldes) noch nicht 

abschließend geklärt ist, empfiehlt die Expertenkommission für die Übergangszeit eine Fortfüh-

rung der im Jahr 2023 eingeführten Reduzierung der Übertragungsnetzentgelte durch einen 

Bundeszuschuss (vgl. auch Kapitel 10.4 und Frondel und Schmidt 2024).   

173. Auch auf Verteilnetzebene wird eine deutschlandweite Angleichung der Netzentgelte disku-

tiert (vgl. BNetzA 2023f). So plant die BNetzA eine Umlage für alle Kunden, mit der die 

Netzentgelte in den besonders stark vom Ausbau der erneuerbaren Energien betroffenen Regio-

nen reduziert werden sollen. Nach einem dazu im Dezember 2023 von der BNetzA veröffentlichten 

Eckpunktepapier würde diese Umlage durch eine Erhöhung der Umlage nach § 19 StromNEV (§ 

19-Umlage) erhoben werden. Im Gegenzug sollen jene Kunden, deren Region aufgrund von Wind-

kraft und Photovoltaik stark von den Kosten des Verteilnetzausbaus betroffen ist, entlastet 

werden. Die Bundesnetzagentur beabsichtigt, im dritten Quartal 2024 eine Festlegung zur sach-

gerechten Verteilung der Kosten zu erlassen, die frühestens zum 1. Januar 2025 in Kraft tritt.  

174. Die Expertenkommission begrüßt den Ansatz, die ungleiche Verteilung der Netzkosten, die 

insbesondere durch den regional sehr unterschiedlichen Ausbau erneuerbarer Energien verur-

sacht wird, gerechter zu gestalten. Dies ist ein wichtiger Schritt, um sicherzustellen, dass die 

Kosten der Energiewende fair auf die Verbraucher verteilt werden. Allerdings betont die Exper-

tenkommission auch, dass eine generelle Angleichung der Netzentgelte über alle Netzregionen 

und -ebenen hinweg nicht das angestrebte Ziel sein kann, da das Netzentgelt auch eine Steue-

rungswirkung für systemdienliche Investitionen und Stromverbräuche entfalten sollte. In der 

aktuellen Ausgestaltung wirken die durch das Netzentgelt gesetzten Preissignale allerdings genau 

gegenteilig, da vergleichsweise hohe Netzentgelte in Regionen mit einem hohen EE-Anteil keinen 

Anreiz zu einer Erhöhung der Stromnachfrage in diesen Regionen geben. Aus Sicht der Experten-

kommission ist eine systematische und systemdienliche Überarbeitung des Netzentgeltsystems 

daher unbedingt notwendig. Dabei sollte das Netzentgeltsystem so ausgestaltet werden, dass es 

den Aufbau und den Betrieb eines nachhaltigen Energiesystems unterstützt und gleichzeitig si-

cherstellt, dass die Kosten möglichst fair und verursachergerecht auf die Verbraucher verteilt 

werden. 

175. So kann beispielsweise die Einführung einer regional differenzierten Netzentgeltkompo-

nente, insbesondere auch für Erzeuger (G-Komponente), Anreize für eine netzdienliche 

Standortentscheidung bieten (vgl. auch Monopolkommission 2015 und Grimm et al. 2019). Eine 

solche G-Komponente kommt bereits heute in vielen europäischen Ländern zum Einsatz, zum Teil 
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auch mit saisonaler oder regionaler Differenzierung, macht in den meisten Fällen aber nur einen 

geringen Anteil an den gesamten Netzentgeltkosten aus (vgl. ENTSO-E 2022, Table 4.1). Bereits in 

ihren letzten Stellungnahmen hat die Expertenkommission auf die positive Steuerungswirkung ei-

nes zweiseitigen Netzentgeltes hingewiesen (vgl. Absatz 183 in EWK 2021 und Kapitel 6.5 in EWK 

2023). Neben der lokalen Steuerungswirkung könnten dynamische Netzentgelte, die über die Zeit 

variieren, Anreize für eine flexiblere Nutzung des Netzes schaffen, indem sie Verbraucher beloh-

nen, die ihren Stromverbrauch in Zeiten geringer Netzauslastung verlagern (vgl. Kapitel 3.5.3). Eine 

weitere Option für eine fairere Verteilung der Netzkosten könnte eine Leistungspreiskomponente 

beim Netzentgelt auch für Kunden, die nach dem Standardlastprofil gemessen werden (d. h. die 

einen Verbrauch kleiner 100 MWh haben), sein. So werden auch Endverbraucher, die einen Teil 

ihres Stromverbrauchs selber erzeugen, die für die Deckung des restlichen Bedarfs aber weiterhin 

auf die Backup-Funktion des Netzes angewiesen sind, angemessen an den Netzkosten beteiligt 

(vgl. EWK 2023).   

176. Neben der Notwendigkeit einer umfangreichen Reformierung des Netzentgeltsystems sieht 

die Expertenkommission vor dem Hintergrund der insgesamt stark gestiegenen Kosten für die 

Netzentgelte einen Handlungsbedarf, die Kosten wieder zu senken. Daher ist zu begrüßen, dass 

bereits erste Maßnahmen zur Kostensenkung ergriffen wurden (z. B. die temporäre Höherauslas-

tung der Übertragungsnetze nach EnWG 2024, § 49b). Langfristig ist die Beschleunigung des 

Netzausbau von großer Bedeutung, um die Kosten der Engpassmanagementmaßnahmen zu sen-

ken. Kurzfristig sind jedoch weitere Maßnahmen sinnvoll, wie die Einführung lokaler Preissignale 

und die Abschaffung vermiedener Netzentgelte, u. a. für KWKG-Anlagen. 

177. Angesichts der hohen Vorleistungskosten im Bereich der Netzinfrastrukturen, die mit Blick 

auf die in den verschiedenen Sektoren perspektivisch stark steigenden Strombedarfe bei ver-

gleichsweise hohen Unsicherheiten über die zeitliche Komponente dieses 

Strombedarfswachstums entstehen, hält die Expertenkommission die Prüfung von Modellen zur 

zeitlichen Verlagerung der Überwälzung auf die Netznutzungsentgelte wie im Bereich Wasserstoff 

όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎƪƻƴǘƻάύ ŦǸǊ ǎƛƴƴǾƻƭƭ (vgl. auch Kapitel 4.4.6). 

3.4.5 Infrastrukturen koordiniert und langfristig planen 

178. Um die Klimaneutralität bis 2045 zu erreichen, ist ein umfangreicher Umbau der Transport-

, Verteil- und Speicherinfrastruktur für Energie notwendig. Neben den bestehenden Strom- und 

Gasnetzen müssen Infrastrukturen für den Transport, die Verteilung und die Speicherung von 

Wasserstoff und synthetischen Energieträgern frühzeitig angepasst und ausgebaut werden (als 

αbƻ wŜƎǊŜǘά-Maßnahme, vgl. Kapitel 10.4). Dabei ist eine langfristig angelegte und vor allem inte-

grierte Planung zwischen den verschiedenen Energieträgern zentral. Auch ist ein schneller und auf 

europäischer Ebene langfristig koordinierter Ausbau der Stromnetze erforderlich, um diese an den 

Anforderungen des zukünftigen Energiesystems auszurichten und die Ausbauziele bei den erneu-

erbaren Energien erreichen zu können. Beim Aufbau der umfangreichen neuen Infrastrukturen 
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sollte wo immer möglich angestrebt werden, bestehende Infrastruktur zu nutzen und zu erwei-

tern. Dies kann z. B. im Gasnetz durch die Umwidmung aktuell nicht benötigter Leitungen zum 

Transport von Wasserstoff geschehen. Im Verkehrssektor ist der europaweite Ausbau von Ladein-

frastruktur und Tankinfrastrukturen für erneuerbare Kraftstoffe entlang des transeuropäischen 

Verkehrsnetzes zu entwickeln. Eine wichtige Frage ist dabei auch, welche Teile der Infrastruktur 

zu regulieren sind und welche dem Wettbewerb überlassen werden können. 

Nationale Koordination 

179. Mit dem NEP 2037/2045 (2023) wurde, wie in ihrer letzten Stellungnahme von der Exper-

tenkommission gefordert (vgl. EWK 2021, Kapitel 6.3), zum ersten Mal eine Betrachtung über das 

Jahr 2035 hinaus vorgenommen, sodass neben dem Jahr 2037 nun auch eine Betrachtung des 

Jahres 2045, also dem Zieljahr für das Erreichen der Klimaneutralität, erfolgt. Ein Beispiel für die 

Relevanz einer koordinierten Ausbauplanung für Strom-, Gas- und Wasserstoffnetze ist die Dis-

kussion zu den Annahmen der Anlagenstandorte für die Wasserstofferzeugung im aktuellen NEP 

2037/2045 (2023) (vgl. Kapitel 3.4.2 und ÜNB 2023a). Da angenommen wird, dass in den betrach-

teten Szenarien ein ausreichend großes Wasserstoffnetz vorhanden ist, werden alle über die 

heutige Planung hinausgehenden Elektrolysekapazitäten in den nördlichen Teil von Deutschland 

gebaut. Diese Annahme führt zu einer Entlastung des Stromnetzes und somit zu einem geringeren 

Stromnetzausbau sowie niedrigeren Netzausbaukosten. Es wird allerdings keine Sensitivitätsana-

lyse vorgenommen, die den Einfluss einer weniger netzdienlichen Verortung der 

Elektrolyseanlagen auf den Netzausbaubedarf untersucht. 

180. In der 2021 veröffentlichten dena-Netzstudie III (dena 2021b) wurde die Idee eines System-

entwicklungsplans (SEP) vorgestellt, der den aktuellen Planungsprozessen der Netzentwicklungs-

pläne (NEP) Strom und Gas und perspektivisch Wasserstoff vorangestellt ist und eine über alle 

Energietransportinfrastrukturen hinweg optimierte, konsistente und verbindliche Grundlage lie-

fert. Begründet wird dies u. a. mit der voranschreitenden Sektorkopplung, die eine bessere 

Abstimmung zwischen den NEP-Prozessen erforderlich macht, z. B. mit Bezug auf Elektrolyseure, 

Backup-Kraftwerke und Annahmen über die Nachfrageentwicklungen (insbesondere für neue Ver-

braucher) sowie Erzeugung und Import. Dabei soll eine gemeinsame Ausrichtung auf das Ziel 

Klimaneutralität 2045 erfolgen. Daher wurde gefordert, dass der SEP über den zum damaligen 

Zeitpunkt noch üblichen Planungshorizont von 2035 hinaus bis ins Jahr 2045 blicken muss. Ziel des 

SEP sollte u. a. die Abstimmung gemeinsamer Größen der Szenariorahmen für die Netzentwick-

lungspläne Strom und Gas, wie beispielsweise Kapazitäten und Volllaststunden von 

Gaskraftwerken und Elektrolyseuren sowie deren Standorte, sein. Eine wichtige Forderung in der 

dena-Netzstudie III war, dass die Ergebnisse des SEP durch die Governance politisch legitimiert 

werden, z. B. durch eine gesetzliche Verankerung des SEP im EnWG als neuen Infrastrukturpla-

nungsprozess sowie eine verbindliche Vorgabe, wie Politik und Netzbetreiber die Ergebnisse des 

SEP weiterverwenden sollen. Auch im Koalitionsvertrag wurde die Stärkung der gemeinsamen und 
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vorausschauenden Planung der Netzinfrastrukturen auf allen politischen Ebenen gefordert (vgl. 

SPD, Bündnis 90/Die Grünen & FDP 2021). 

181. Basierend auf diesen Überlegungen wurde der Prozess zur Entwicklung einer Systement-

wicklungsstrategie (SES) angestoßen (vgl. BMWK 2023c). Diese soll ein gemeinsames Leitbild für 

ein klimaneutrales Energiesystem entwickeln und die Transformationspfade dahin aufzeigen. Die 

SES wird vom BMWK in einem partizipativen Prozess erstellt, in den Vertreter/ innen der Energie-

wirtschaft, Industrie, Zivilgesellschaft und Politik eingebunden sind. Wissenschaftlich basiert die 

SES auf den BMWK-Langfristszenarien, die das Energiesystem bis 2045 betrachten und dabei auch 

die Klimaziele des Bundes-Klimaschutzgesetzes (KSG) und des Pariser Klimaabkommens berück-

ǎƛŎƘǘƛƎŜƴΦ 5ƛŜǎŜ {ȊŜƴŀǊƛŜƴ ǿǳǊŘŜƴ ƛƳ tǊƻƧŜƪǘ α[ŀƴƎŦǊƛǎǘǎȊŜƴŀǊƛŜƴ ŦǸǊ ŘƛŜ ¢ǊŀƴǎŦƻǊƳŀǘƛƻƴ ŘŜǎ 

Energiesystems in DeutschlaƴŘά ƛƳ !ǳŦǘǊŀƎ ŘŜǎ .a²Y ƳƻŘŜƭƭƛŜǊǘ ǳƴŘ ƛƳ hƪǘƻōŜǊ нлнн ǾƻǊƎŜπ

stellt. Die Modellierung umfasst das gesamte Energiesystem, also übergreifend die Erzeugung von 

Strom, Wärme und Wasserstoff sowie die Nachfrage nach Energie in den Sektoren Industrie, Ver-

kehr, Gebäude und Geräte. Auch die Energieinfrastrukturen (Strom und Gase) werden modelliert. 

Im Fokus der Analyse steht dabei die Untersuchung von unterschiedlichen Szenarien, um so Er-

kenntnisse über die Vor- und Nachteile alternativer Pfade für die Transformation des 

Energiesystems zu gewinnen. Bisher wurden fünf Szenarien modelliert, die die aktuellen energie- 

und klimapolitischen Zielvorgaben berücksichtigen und den relevanten Lösungsraum für die Um-

setzung der Energiewende aufspannen. Die drei Grundszenarien unterscheiden sich hinsichtlich 

der Bedeutung der eingesetzten Energieträger in den Nachfragesektoren, sodass ein Szenario ei-

nen sehr hohen Anteil von direktelektrischen Lösungen (z. B. Elektromobilität und 

Wärmepumpen), eines einen hohen Anteil von grünem Wasserstoff und eines einen hohen Anteil 

von synthetischen Kohlenwasserstoffen annimmt. Basierend auf dem Strom-Szenario werden 

zwei weitere Szenariovarianten modelliert, nämlich eines mit einer geringeren Energieeffizienz 

(z. B. geringere Sanierungsrate und Sanierungstiefe bei Gebäuden) und eines mit einer minimalen 

Erdgasnutzung (vor dem Hintergrund des russischen Angriffskriegs auf die Ukraine). Die Wahl der 

Szenarien soll aber auch zukünftig regelmäßig geprüft und durch weitere Szenarien ergänzt wer-

den, wenn sich neue bisher nicht berücksichtigte Entwicklungen abzeichnen. Im Februar 2024 

wurden vier neue Szenarien als Sensitivitäten der T45-Szenarien vorgestellt (Fraunhofer ISI et al. 

2024a). In einem Basisszenario erfolgt dabei zunächst ein Update des bisherigen Strom-Szenarios, 

wobei neben Anpassungen bei der Regionalisierung von EE- und Elektrolyseuren im Ausland auch 

die Anzahl der Modellregionen in Deutschland von sechs auf elf erhöht wurde, um die Regionali-

sierung detaillierter betrachten zu können. In den weiteren Szenarien wird einmal eine geringere 

Verfügbarkeit von Wasserstoffspeichern angenommen, einmal ein höherer Anteil an PV-Erzeu-

ƎǳƴƎ ǳƴŘ ŜƛƴƳŀƭΣ ōŀǎƛŜǊŜƴŘ ŀǳŦ ŘŜƳ αt±Ҍά-Szenario, eine höhere Dezentralität durch mehr 

stationäre und mobile (Vehicle-to-Grid bzw. V2G) Speicher. 

182. Der im November 2023 veröffentlichte Zwischenbericht der Systementwicklungsstrategie 

(SES) des BMWK bündelt aus technisch-systemischer Sicht Erkenntnisse aus den BMWK-Langfrist-

szenarien. Die enthaltene technische Systembeschreibung für das deutsche Stromsystem skizziert 
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dabei einen robusten Lösungsraum auch im Falle unterschiedlicher Technologieentwicklungen 

(vgl. BMWK 2023d; PKNS 2023). Im Zentrum dieser Strategie steht die Gewährleistung einer zu-

verlässigen Stromversorgung, die mit der wachsenden Nachfrage durch die Sektorkopplung Schritt 

hält. Hierbei setzen Wind- und Photovoltaikanlagen die Maßstäbe für eine nachhaltige Energieer-

zeugung. Ergänzend treten H2-Kraftwerke in Aktion, um Lücken zu schließen, wenn die Erzeugung 

aus erneuerbaren Quellen nicht ausreicht. Die Strategie berücksichtigt nicht nur nationale, son-

dern auch europäische Dimensionen, indem sie auf einen umfangreichen Stromaustausch setzt, 

um großräumige Ausgleichseffekte zu ermöglichen. Die Integration neuer Verbraucher durch Sek-

torenkopplung führt zu einem Anstieg des Stromverbrauchs, jedoch eröffnen sich dadurch auch 

neue Potentiale im Stromsystem. Diese neuen Verbraucher dienen als flexible Ressourcen, um 

Angebotsschwankungen auszugleichen, Preisspitzen zu glätten und das Netz zu stabilisieren. Der 

Einsatz von Speichern wird als weiteres Instrument genutzt, um zeitliche Ungleichgewichte zwi-

schen Erzeugung und Nachfrage zu bewältigen. Gleichzeitig wird auf einen starken Ausbau der 

Interkonnektoren gesetzt, um Vorteile des Binnenmarkts wie z. B. Ausgleichseffekte oder die ge-

genseitige Absicherung optimal zu nutzen. Zusätzlich wird ein intensiver Ausbau und die 

Optimierung von Übertragungs- und Verteilnetzen als essenziell erachtet, um die Gesamtstruktur 

des Stromsystems zu stärken, dies auch schon kurz- und mittelfristig. 

183. Die komplette Strategie soll im ersten Halbjahr 2024 fertig vorliegen und als Grundlage der 

folgenden Netzentwicklungspläne und weiterer Strategien und Programme genutzt werden. Als 

Folge dieses Zeitplans verschiebt sich auch die Übergabe des Szenariorahmenentwurfes für den 

NEP 2025 durch die Übertragungsnetzbetreiber an die BNetzA auf den 30. Juni 2024 und erfolgt 

nicht, wie bisher gesetzlich vorgesehen, bis zum 10. Januar 2024 (vgl. BNetzA 2023g). Begründet 

wird das damit, dass der nächste Szenariorahmen die Festlegungen der SES angemessen zu be-

rücksichtigen habe. Die Fristverschiebung zur Vorlage des Szenariorahmenentwurfs geht einher 

mit einer Vereinheitlichung des zeitlichen Rahmens für die Netzplanungsprozesse Strom, Gas und 

Wasserstoff. Die Expertenkommission begrüßt dieses Vorgehen zur Schaffung einer gemeinsamen 

Systementwicklungsstrategie und zur Vereinheitlichung der Netzplanungsprozesse für Strom, Gas 

und Wasserstoff. Sie weißt aber auch darauf hin, dass das zukünftig benötigte CO2-Netz in die 

Überlegungen zur Systementwicklungsstrategie dringend einbezogen werden sollte (vgl. auch VDZ 

2024). 

Europäische Koordination 

184. Darüber hinaus ist auch eine enge Koordination auf europäischer Ebene anzustreben. Im 

Bereich der Stromnetze leistet der Ten Year Network Development Plan (TYNDP) auf europäischer 

Ebene schon heute effektiv die Koordination beim Netzausbau (vgl. https://tyndp.entsoe.eu), wo-

bei alle zwei Jahre ein neuer Durchlauf startet. Der TYNDP fokussiert auf die Interkonnektoren 

zwischen den einzelnen europäischen Ländern und unterstützt mit der europäischen Sichtweise 

die nationalen Netzentwicklungspläne. Der TYNDP 2022 fokussiert bei seinen Berechnungen auf 

die Jahre 2030 und 2040 und identifiziert einen notwendigen zusätzlichen Bedarf von 64 GW an 

https://tyndp.entsoe.eu/
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über 50 Grenzen für das Jahr 2030, was einer Steigerung von 55 % gegenüber dem Netz von 2025 

entspricht. Für das Jahr 2040 wird insgesamt ein Zubaubedarf an grenzüberschreitenden Kapazi-

täten von 88 GW an über 65 Grenzen bestimmt (ein Anstieg von 75 % gegenüber dem Netz von 

2025). Inzwischen hat der Prozess zum TYNDP 2024 gestartet mit der Vorstellung und der Konsul-

ǘŀǘƛƻƴ ŘŜǎ α{ŎŜƴŀǊƛƻ {ǘƻǊȅƭƛƴŜ wŜǇƻǊǘά όǾƎƭΦ 9b¢{h-E & ENTSO-G 2023) im Jahr 2023. Im Herbst 

2024 sollen die finalen Szenarien vorgestellt werden. In diesem Durchlauf soll nun erstmalig neben 

den Jahren 2030 und 2040 auch das Jahr 2050 analysiert werden, wobei der Fokus auf 2040 liegen 

soll. Auch wurde im Rahmen des TYNDP im Januar 2024 erstmalig ein europäischer Offshore-Netz-

entwicklungsplan veröffentlicht, der die zuletzt deutlich gestiegenen Ambitionen beim 

europäischen Wind-Offshore-Ausbau berücksichtigt. Die TYNDP Szenarien werden seit 2018 ge-

meinsam von ENTSO-E (Strom) und ENTSO-G (Gas) entwickelt, um eine gemeinsame Basis für die 

europäische Netzausbauplanung für Strom und Gas zu haben. Auf europäischer Ebene ist die Ko-

ordination beim Ausbau der Netze somit schon weit fortgeschritten und gut verankert. Im 

nächsten Schritt sollte eine zusätzliche Verschränkung mit den Planungen zum Ausbau der Was-

serstoffinfrastruktur erfolgen, um die Schnittstellen zwischen den Energienetzen in der Planung 

frühzeitig berücksichtigen zu können. So können z. B. Wasserstoffkraftwerke nur dort betrieben 

werden, wo eine Anbindung an die Wasserstoffinfrastruktur gegeben ist.   

185. Vergleicht man bisherige Ergebnisse aus den unterschiedlichen Prozessen (SES für DE und 

TYNDP für EU), fällt auf, dass der identifizierte Ausbaubedarf der Interkonnektoren hier deutlich 

auseinander geht (vgl. auch BMWK 2023d). Während der TYNDP 2022 für 2040 einen Ausbau der 

für den Stromaustausch verfügbaren Interkonnektorkapazitäten Deutschlands auf ca. 46 GW vor-

sieht (ausgehend von ca. 32 GW im Startnetz 2025, vgl. ENTSO-E 2023), werden in den BMWK-

Langfristszenarien α¢пр-{ȊŜƴŀǊƛŜƴ όнлннύά die Austauschkapazitäten mit den elektrisch verbunde-

nen Nachbarländern Deutschlands bis 2045 je nach Szenario auf insgesamt 80 bis 110 GW 

ausgebaut (vgl. Fraunhofer ISI et al. 2022). Im Vergleich dazu ergibt sich in den neuen Langfrist-

ǎȊŜƴŀǊƛŜƴ α¢пр-{ǘǊƻƳϝ {ȊŜƴŀǊƛŜƴ όнлнпύά ƴǳǊ Ŝƛƴ !ƴǎǘƛŜƎ ŘŜǊ ƎǊŜƴȊǸōŜǊǎŎƘǊŜƛǘŜƴŘŜƴ 

Austauschkapazitäten Deutschlands bis 2045 auf insgesamt 57-81 GW (vgl. Fraunhofer ISI et al. 

2024b). Hier gilt es nun aus Sicht der Expertenkommission die Annahmen bzgl. der Stärkung des 

europäischen Binnenmarktes zu vereinheitlichen, sodass die Prozesse hier zu vergleichbaren Grö-

ßen kommen, um die nationale und die europäische Netzausbauplanung noch besser miteinander 

zu verschränken.  

186. Abschließend konstatiert die Expertenkommission eine positive Entwicklung in Bezug auf 

die langfristige und koordinierte Netzausbauplanung sowohl auf nationaler als auch auf europäi-

scher Ebene seit ihrer letzten Stellungnahme im Jahr 2021 (EWK 2021). Die festgestellten 

Fortschritte werden als ermutigend betrachtet, und die Kommission ermuntert alle involvierten 

Akteure nachdrücklich, mit hoher Priorität weiterhin an diesem Prozess mitzuwirken. Diese posi-

tive Entwicklung signalisiert einen konstruktiven Weg hin zu einer verbesserten Netzinfrastruktur, 
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die entscheidend für die erfolgreiche Umsetzung von nachhaltigen Energiezielen und einer effi-

zienten Stromversorgung ist. Die kontinuierliche Zusammenarbeit aller Beteiligten ist notwendig 

um eine längerfristige Planung und Koordination des Netzausbaus zu gewährleisten. 

 

3.5 Flexibilisierung und Digitalisierung 

3.5.1 Entwicklung von Flexibilität aus Lastmanagement und Speichern 

187. Um den Stromverbrauch stets mit der zeitgleichen Stromerzeugung in Einklang zu bringen, 

wird Flexibilität benötigt. Diese kann in Form steuerbarer Kraftwerke, als Lastflexibilität oder 

durch Speicher erbracht werden. Der verbleibende Bedarf an steuerbaren Kraftwerken zur jeder-

zeitigen Herstellung der Systembilanz (vgl. Kapitel 6.1) wird somit maßgeblich durch die sicher 

verfügbare Flexibilität bestimmt. Für die Bewertung des Fortschritts in diesem Bereich wird hier 

der Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans Strom (BNetzA 2022) herangezogen. Darin wird 

eine installierte Leistung von Batteriespeichern durch die Übertragungsnetzbetreiber abgeschätzt. 

Für Heimspeicher liegt den Szenarien in Bezug auf die installierte Leistung die Annahme zugrunde, 

dass zunächst 50 % und ab 2035 100 % aller neuen Gebäude-PV-Anlagen mit einem Speicher aus-

gestattet sein werden. Bei Großspeichern orientiert sich die angenommene installierte Leistung in 

den Szenarien ebenfalls an EE-Anlagen, die zusätzlich mit einem Speicher ausgestattet werden. 

Die Annahmen zur Flexibilisierung der Stromnachfrage (Demand Side Management, DSM) in der 

Industrie und dem GHD-Sektor basieren auf einer Studie, die die Netzbetreiber zur Quantifizierung 

beauftragt haben (FfE 2021).  

188. Die installierte Leistung von Batteriespeichern bis 2037 wird im NEP mit 91 GW und bis 2045 

zwischen 141 und 168 GW angenommen. Diese setzen sich aus PV-Batteriespeichern und Groß-

batterien zusammen, wobei erstere einen Anteil in der Größenordnung von 70 % ausmachen. Die 

Installation von Batteriespeichern hat sich in den letzten Jahren rasant entwickelt. Ende 2023 be-

trägt ihre Leistung gemäß den Daten im Marktstammdatenregister bereits 7,5 GW (siehe 

Abbildung 3-42) und hat damit die Leistung von Pumpspeicherkraftwerken mit 6,3 GW im Turbi-

nenbetrieb (Heimerl und Kohler 2017) bereits überschritten. Der Anteil an Klein- und 

Heimspeichern bis 30 kWh Speicherkapazität beträgt dabei 81 %. Das Verhältnis der Speicherka-

pazität (in kWh) zur Speicherleistung (in kW) liegt im Durchschnitt bei etwa 1,5, das heißt dass ein 

Batteriespeicher seine Ein- und Ausspeicherleistung jeweils durchschnittlich 1,5 Stunden lang be-

reitstellen kann. Die in Deutschland installierten Pumpspeicherkraftwerke haben im Mittel ein 

Verhältnis der Speicherkapazität zur Leistung von rund 6 kWh/kW und können damit über längere 

Zeiträume positive oder negative Flexibilität erbringen. Ausgehend von der derzeit installierten 

Batteriespeicherkapazität (Leistung) müsste der weitere Ausbau mit einer Wachstumsrate von 

20 % pro Jahr fortgeführt werden, um den im Netzentwicklungsplan angenommenen Wert bis 

2037 zu erreichen, und von da ab noch einmal etwa 6 % pro Jahr für den Wert von 2045. In den 
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letzten Jahren wurden zwar deutlich höhere jährliche Wachstumsraten erzielt, jedoch ist ein sol-

ches exponentielles Wachstum üblicherweise nicht über einen langen Zeitraum aufrecht zu 

erhalten. Stattdessen nehmen Technologie-Diffusionskurven meist einen S-förmigen (logisti-

schen) Verlauf an, d. h. das Wachstum verlangsamt sich, wenn bereits viele Verbraucher mit einer 

Technologie ausgestattet sind. Die im Netzentwicklungsplan für 2045 angenommenen Leistungen 

an PV-Batteriespeichern von 97,7 bis 113,4 GW entsprächen der Größenordnung 5 kW pro Wohn-

gebäude oder 2,5 kW pro Haushalt in Deutschland. Dies zu erreichen, erfordert erhebliche 

Anstrengungen und entsprechende ökonomische Anreize. 

189. Die Annahmen zur Flexibilisierung der Stromnachfrage (Demand Side Management, DSM) 

in der Industrie und dem GHD-Sektor wird im Netzentwicklungsplan als abrufbare Leistung zwi-

schen 5 und 7,2 GW im Jahr 2037 und zwischen 8,9 und 12 GW im Jahr 2045 ausgewiesen. Das 

derzeitige Lastmanagementpotential der Industrie und des GHD-Sektors wird in der dem NEP zu-

grundeliegenden Studie auf 1,2 GW (für 2019) beziffert, mit einer Abrufdauer von einer Stunde. 

Die Quantifizierung des Potentials ergibt sich aus den präqualifizierten Industrieprozessen im Rah-

men der Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV). Dieses Instrument wurde Mitte 2022 

beendet. Da es ansonsten keine systematische Erfassung von verfügbaren Lastmanagement-Leis-

tungen gibt, kann keine Angabe zu aktuell bestehenden DSM-Potentialen gemacht werden. 

Letztlich entscheiden Preissignale und Anreizmechanismen maßgeblich darüber, wie stark die in-

dustrielle und gewerbliche Stromnachfrage sich an den jeweiligen Zuständen des Stromsystems 

ausrichtet.  

Abbildung 3-42: Installierte Leistung von Batteriespeichern 

  

Quelle: MaStR, Stand April 2024. 
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3.5.2 Weitere Flexibilitätspotentiale im zukünftigen Stromsystem  

190. Neben dem Flexibilitätspotential aus Lastmanagement und Speichern ergibt sich zukünftig 

eine stärkere Nachfrageflexibilität durch optimiert gesteuerte Wärmepumpen und Ladevorgänge 

für Elektrofahrzeuge. Zusätzliche Potentiale bieten auch die in Zukunft vermehrt installierten 

Elektrolyseure zur Wasserstoffproduktion sowie Großwärmepumpen und Elektroheizer zur Fern-

wärmebereitstellung. Im Netzentwicklungsplan Strom wird der (marktorientierte) Einsatz dieser 

Flexibilitätspotentiale bereits angenommen.  

191. Bei den sogenannten haushaltsnahen Flexibilitäten, wozu Heimspeicher, Wärmepumpen 

und Elektrofahrzeuge zählen, gehen die Übertragungsnetzbetreiber in ihren Modellierungen da-

von aus, dass ς je nach Szenario ς 50 bis 100 % dieser Einheiten in 2037 und 75 bis 100 % aller 

Einheiten in 2045 flexibel und damit strommarktorientiert gesteuert werden. In den Szenarien des 

NEPs wird von einem Ausbau von 14,3 Mio. (16,3 Mio.) Wärmepumpen und 25,2 bis 31,7 Mio. 

(34,8 bis 37,3 Mio.) Elektrofahrzeugen bis 2037 (2045) ausgegangen, die zu den bereits dargestell-

ten Batteriespeichern als haushaltsnahe Flexibilität hinzukommen. Die flexible Leistung dieser 

Einheiten ist jedoch im Zeitverlauf sehr unterschiedlich, da stets die Restriktionen der eigentlichen 

Nutzung, also der Wärmebedarf sowie geplante Fahrten, berücksichtigt werden müssen. Es erge-

ben sich gemäß den Modellrechnungen im NEP mögliche Flexibilitätseinsätze privater Haushalte 

von bis zu 80 GW in positive und negative Richtung, wovon allerdings der Großteil durch Batterie-

speicher bereitgestellt wird.  

192. Wie in Kapitel 5.3 dargestellt wird, betrug die Anzahl installierter Wärmepumpen 2023 rund 

2 Mio. Einheiten. Eine Pflicht zur ά{ƳŀǊǘ DǊƛŘ (SG)-Readinessέ, also zur Fähigkeit, in eine intelli-

gente (d. h. zum Beispiel strommarktorientierte) Steuerung eingebunden zu werden, besteht für 

Wärmepumpen derzeit nicht. Jedoch wurde zum Jahr 2023 die SG-Readiness zur Voraussetzung 

für eine Förderung gemacht. Seit dem 01.01.2024 wird durch die Bedingungen des § 14a EnWG 

eine Steuerbarkeit von Wärmepumpen und auch von Elektrofahrzeugen verpflichtend. Somit wer-

den die technischen Voraussetzungen dafür, dass diese Einheiten auch flexibel eingesetzt werden, 

mit ihrem weiteren Ausbau zunehmend geschaffen. Bei den Elektrofahrzeugen beträgt die Zahl 

der bis Ende 2023 insgesamt zugelassenen Fahrzeuge 2,3 Mio (siehe Kapitel 3.3.1). Für beide An-

lagentypen ist dementsprechend noch eine deutliche Steigerung der Anzahl an Einheiten 

erforderlich, um die im NEP für 2037 angenommenen Zahlen zu erreichen. Bisher standen dem 

praktischen Einsatz intelligenter Steuerkonzepte zudem mit einer Vielzahl an verwendeten und 

oft zueinander inkompatiblen Protokollen und IT-Systemen sowie dem Fehlen standardisierter 

Schnittstellen praktische Hürden im Weg. Auch diese gilt es auszuräumen, was durch die Bundes-

netzagentur proaktiv gefördert werden sollte. 

193. Bei dem Einsatz von zukünftig installierten Elektrolyseuren (26 bis 40 GW in 2037 sowie 50 

bis 80 GW in 2045 gemäß NEP) ist davon auszugehen, dass diese weitestgehend strommarktori-

entiert eingesetzt werden. Ein Betrieb ist nur dann sinnvoll, wenn die Strompreise niedrig genug 

sind, um konkurrenzfähige Gestehungskosten für den erzeugten Wasserstoff zu ermöglichen. 
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Auch der Netzentwicklungsplan geht von einem rein marktorientierten Einsatz von Elektrolyseu-

ren aus, rechnet seine Szenarien jedoch unter der Annahme einer netzdienlichen Verortung der 

installierten Elektrolyseurleistung. Dies würde einen entsprechenden regulatorischen bzw. gesetz-

lichen Rahmen voraussetzen, der aktuell nicht gegeben ist. Die Expertenkommission gibt zu 

bedenken, dass für die optimale regionale Verortung von Elektrolyseuren nicht nur das Strom-

übertragungsnetz relevant ist, sondern weitere Kriterien einbezogen werden müssen, wie bspw. 

die Anschlussmöglichkeit an ein Wasserstoffnetz. 

194. Im Bereich der Fernwärme wird im NEP davon ausgegangen, dass 2037 etwa ein Drittel und 

2045 zwischen 40 und 50 % der Fernwärme durch Großwärmepumpen und Elektroheizer erzeugt 

wird. Die entsprechende Leistung an Power-to-Heat-Anlagen ist je nach Szenario 12,6 bis 22 GW 

in 2037 und 14,9 bis 27 GW in 2045. Auch hier erfolgt der Einsatz der Anlagen strommarktorien-

tiert dann, wenn die Wärmegestehungskosten der elektrischen Option niedriger sind als die 

nächstbeste Alternative. Die installierte Leistung an Power-to-Heat für 2020/21 wird mit 0,8 GW 

angegeben. Anfang 2023 waren 0,6 GW Großwärmepumpen in Planung oder im Bau (Agora Ener-

giewende 2023). Für die Entwicklung von Power-to-Heat-Anlagen gibt es derzeit keine belastbare 

Zeitreihe. Die Expertenkommission regt an, dies in der Energiestatistik auszuweisen, um das Vo-

ranschreiten der Dekarbonisierung in der Fernwärmebereitstellung sowie die daraus 

entstehenden Flexibilitätspotentiale besser verfolgen und bewerten zu können.  

3.5.3 Anreize für den Flexibilitätseinsatz 

195. Neben der installierten Leistung ist es ebenso wichtig, den tatsächlichen Einsatz von Flexibi-

litätsoptionen zu betrachten und den Blick auf bestehende oder zu entwickelnde Instrumente und 

Anreize, dem Stromsystem Flexibilität bereitzustellen, zu lenken. Aus den (teilweise starken) 

Schwankungen der Strompreise im Kurzfristhandel, v. a. dem Day-Ahead- und Intradaymarkt, 

ergibt sich ein ökonomischer Anreiz, Stromverbräuche in Zeiten zu verlagern, in denen viel güns-

tige Erzeugung zur Verfügung steht. Auch für kleine Verbraucher unter 100 MWh Jahresverbrauch 

gibt es mittlerweile viele Anbieter variabler Stromtarife, sodass Preissignale beim Stromverbrauch 

berücksichtigt werden könnten. Der Marktanteil solcher Tarife ist jedoch noch gering. Gemäß ei-

ner repräsentativen Befragung der Verbraucherzentrale nutzten 2022 2 % aller Haushalte einen 

solchen Tarif (Verbraucherzentrale Bundesverband 2023). Dieser marktliche Anreiz wird jedoch 

teilweise überlagert von mitunter konfliktären Anreizen aus anderen Strompreiskomponenten, 

hier konkret durch die Netzentgelte (vgl. nachfolgende Abschnitte). Jenseits des Stromgroßhan-

dels gibt es (für größere Verbraucher oder Pools aus kleineren Anlagen) die Möglichkeit, abrufbare 

Flexibilität auf den Regelleistungsmärkten anzubieten. Zur Unterstützung des Übertragungsnetzes 

findet darüber hinaus die Einbindung von Flexibilität im Rahmen des Redispatches statt, die aktuell 

jedoch nur für Erzeugungsanlagen gilt. Unter dem Stichwort Redispatch 3.0 wird derzeit die Ein-

bindung weiterer Flexibilitätsoptionen wie Lastflexibilität und Speicher in den Redispatch 

diskutiert. Auch andere Vermarktungsplattformen für Flexibilität, vor allem mit räumlicher Veror-

tung, sodass Netzbetreiber dort Flexibilität für das Engpassmanagement beschaffen können, sind 
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in der Diskussion. Hierbei ist es wichtig, dass ggf. neu eingeführte Mechanismen im Einklang mit 

bestehenden Märkten und Instrumenten ausgestaltet sind, damit die größtmögliche Systemdien-

lichkeit entstehen kann. Hierbei sollte in Situationen ohne Netzengpass der Stromgroßhandel das 

maßgebliche Preissignal liefern und darüber hinaus gezielte Beschaffungsmechanismen oder 

Preissignale das Netzengpassmanagement unterstützen. 

196. Die aktuelle Ausgestaltung der Netzentgelte stellt ein Hemmnis für den systemdienlichen 

Einsatz von Flexibilität dar. Die Netzentgeltsystematik unterscheidet zwischen den Verbrauchern 

mit registrierender Leistungsmessung (RLM, ab 100 MWh Jahresstromverbrauch) und denen, für 

die ein Standardlastprofil (SLP, bis 100 MWh Jahresstromverbrauch) zugrunde gelegt wird. Die 

Anreizwirkung wird daher im Folgenden für die Verbrauchergruppen getrennt betrachtet. 

197. SLP-Kunden zahlen Netzentgelte in Form eines zeitunabhängigen Arbeitspreises pro kWh. 

Hieraus ergibt sich kein direkter Flexibilitätsanreiz, jedoch verstärkt die Form des Entgelts den An-

reiz, gegebenenfalls vorhandene Flexibilität so einzusetzen, dass der Strombezug aus dem Netz 

minimiert wird. Für Haushalte mit Photovoltaikanlage und Batteriespeicher führt das i. d. R. dazu, 

dass der Speicher beladen wird, sobald am Vormittag ein lokaler Überschuss vorhanden ist. Je 

nach Dimensionierung ist der Speicher mitunter bereits voll, bevor die Einspeisespitze eintritt , so-

dass in diesem Fall die zur Einspeisung benötigte Netzkapazität durch den Speicher nicht reduziert 

wird. Auch im Fall der Lastspitze, beispielsweise an einem weniger sonnigen Wintertag, könnte 

der Speicher bereits leer sein, bevor die höchste Last im lokalen Netzstrang auftritt, sodass die 

Batterie auch dann nicht zu einer Netzentlastung beiträgt. Dennoch profitiert der Betreiber der 

Anlage davon, mit dem niedrigeren Strombezug aus dem Netz auch weniger Netzentgelte zu zah-

len. Mit dynamischen Netzentgelten, die gezielt in den Zeiten der höchsten lokalen Einspeisung 

oder der höchsten lokalen Last ein starkes Signal in Form eines niedrigen oder sogar negativen 

Entgeltes im einen und eines hohen Entgeltes im anderen Fall setzen, könnten Batteriespeicher 

hingegen zur Netzentlastung beitragen und dadurch den Netzausbaubedarf verringern. Aus Sicht 

der Expertenkommission sollte dieses Potential (von aktuell 6,1 GW installierten Heimspeichern) 

in Zukunft stärker genutzt werden. Die Kommission begrüßt in diesem Zusammenhang die Festle-

gungen der Bundesnetzagentur im § 14a EnWG, dass Verteilnetzbetreiber die prinzipielle 

Möglichkeit erhalten, bis zu drei Tarifstufen für Netzentgelte zu etablieren. Sie regt an, die von der 

Bundesnetzagentur begonnene Überarbeitung der Verteilnetzentgelte zur deutschlandweiten An-

gleichung auch dazu zu nutzen, die Entgeltsystematik insgesamt an die Herausforderungen eines 

Stromsystems mit hohen Anteilen an fluktuierenden erneuerbaren Energien anzupassen und hin 

zu dynamischeren Entgelten weiterzuentwickeln. Darüber hinaus ist eine flexibilitätsanreizende 

Gestaltung der Netzentgelte auch aus Gründen der Fairness und Verursachergerechtigkeit gebo-

ten, denn in der aktuellen Systematik profitieren Betreiber von PV-Batteriesystemen von 

vermiedenen Strombezugskosten (und somit Netzentgelten), obwohl sie die Leistung des Netzes 

in gleicher Weise nutzen wie Verbraucher ohne diese Möglichkeit, die dadurch mehr Entgelte be-

zahlen.  
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198. Bei RLM-Kunden werden Netzentgelte in Form eines Arbeitspreises und eines Leistungsprei-

ses entrichtet. Der Leistungspreis bezieht sich auf den höchsten Strombezug in einem 

Viertelstundenintervall pro Jahr. Da dieser Leistungspreis das zu zahlende Entgelt in hohem Maß 

beeinflusst, haben RLM-Kunden einen starken Anreiz, Flexibilität so einzusetzen, dass ein mög-

lichst gleichmäßiger Strombezug ermöglicht und Lastspitzen vermieden werden. Während dies auf 

der individuellen Ebene zu einem minimierten Leistungsbedarf führt, trägt es nicht zwangsläufig 

zu einer Reduktion der insgesamt erforderlichen Netzkapazität bei, denn hierfür ist die kollektive 

Leistungsspitze relevant, die alle Netznutzer in einem Netzstrang zusammen verursachen. Die zu-

sätzliche Regelung für Großverbraucher im § 19 StromNEV, die eine starke Reduktion der fälligen 

Netzentgelte vorsieht, wenn die Benutzungsstundenzahl mindestens 7.000 Stunden beträgt ς in 

dem Fall wird das Entgelt um 80 % reduziert, bei 8.000 Stunden sogar um 90 % ς verstärkt den 

Anreiz zur Vergleichmäßigung des Strombezugs und rechtfertigt aus Sicht von Kunden teilweise 

sogar zusätzliche Investitionen in Flexibilität, um die hohe Benutzungsstundenzahl zu erreichen. 

Gegebenenfalls vorhandene Lastflexibilität und Speicher werden von Verbrauchern, die von der 

entsprechenden Regel profitieren wollen, also nicht systemdienlich eingesetzt. Um sie zur Unter-

stützung des effizienten Systembetriebs nutzbar zu machen, bedarf es auch im RLM-Bereich einer 

Überarbeitung der Netzentgelte, die den Herausforderungen des heutigen Stromsystems besser 

gerecht wird. Die Expertenkommission regt an, die Netzentgeltsystematik grundlegend zu überar-

beiten und dabei auch eine Dynamisierung der Netzentgelte in Betracht zu ziehen, um die 

Möglichkeit zu schaffen, Netzengpässe sowohl im Übertragungs- als auch im Verteilnetz über 

Preissignale anzuzeigen und einen Anreiz für Beiträge zur Entlastung zu schaffen. 

3.5.4 Digitalisierung: Smart Meter Rollout 

199. Das Gesetz zum Neustart der Digitalisierung der Energiewende (GNDEW) wurde im April 

2023 mit dem Ziel verabschiedet, die Einführung von intelligenten Messsystemen für Strom zu 

beschleunigen. Dies soll unter anderem durch eine Entbürokratisierung und einer Stärkung der 

Rechts- und Planungssicherheit erreicht werden. Darüber hinaus wurden erstmals Ziele für Markt-

anteile von intelligenten Messsystemen formuliert. Diese Ziele sind im dazu novellierten 

Messstellenbetriebsgesetz (MsbG) festgehalten. 

200. Der Fahrplan für den Smart Meter Rollout startete mit Inkrafttreten des GNDEW mit dem 

αaƎƛƭŜƴ wƻƭƭƻǳǘά όǾƎƭΦ Abbildung 3-43). In dieser ς aktuell laufenden ς Phase können Messtellenbe-

treiber bei Letztverbrauchern mit einem Jahresverbrauch bis 100 MWh, Verbrauchern mit 

steuerbaren Verbrauchseinrichtungen gemäß § 14a EnWG und bei Erzeugern mit einer installier-

ten Leistung bis 25 kW bereits jetzt mit dem Rollout beginnen. Diese Phase des freiwilligen 

Rollouts läuft bis Ende 2024. Anschließend folgt der Pflichtrollout für Verbraucher mit einem Jah-

resverbrauch von 6.000 bis 100.000 kWh, Verbrauchern mit steuerbaren 

Verbrauchseinrichtungen gemäß § 14a EnWG und für Erzeuger mit einer installierten Leistung zwi-

schen 7 und 100 kW. Für diese Gruppen sind bis Ende 2025 mindestens 20 %, bis Ende 2028 
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mindestens 50 % und bis Ende 2030 mindestens 95 % aller Messstellen mit intelligenten Messys-

temen auszustatten. Der Pflichtrollout für Verbraucher mit einem Jahresverbrauch von über 

100 MWh und für Erzeuger mit einer installierten Leistung von über 100 kW startet ab 2028. Die 

Zielwerte für diese Gruppe liegen bei 20 % bis 2028, 50 % bis 2030 und 95 % bis 2032. Marktak-

teure können für diese Gruppe aber bereits ab 2025 entsprechende Messsysteme installieren. Für 

Verbraucher mit einem Jahresverbrauch unter 6.000 kWh und für Erzeuger mit einer installierten 

Leistung zwischen 1 und 7 kW besteht ein optionaler Rollout, der auf Veranlassung des Messtel-

lenbetreibers oder ab 2025 auch auf Wunsch des Kunden durchgeführt wird. 

Abbildung 3-43: Fahrplan für den Smart Meter Rollout 

 

Quelle: Eigene Darstellung nach (BMWK 2023).  

201. In Abbildung 3-44 ist die historische Entwicklung der Anteile verschiedener Messeinrichtun-

gen und -systeme anhand der Verpflichtungsfälle (PR = Pflicht-Rollout gemäß Fahrplan, Opt. = 

Optional) dargestellt. Bei der Kategorisierung der verschiedenen verbauten Messeinrichtungen 

und -systeme wird zwischen Messsystemen nach § 19 Abs. 5 MsbG, modernen Messeinrichtungen 

und intelligenten Messsystemen unterschieden. Messsysteme nach § 19 Abs. 5 MsbG sind solche, 

die in der Vergangenheit eingebaut wurden und nicht den neu geltenden technischen Anforde-

rungen an intelligente Messsysteme entsprechen. Diese dürfen zum Bestandsschutz noch eine 

Zeit weiter genutzt werden. Moderne Messeinrichtungen sind Messeinrichtungen, die eine detail-

lierte Verbrauchsdarstellung (tatsächlicher Energieverbrauch und Nutzungszeit) abbilden, aber 

weder fernausgelesen werden noch Zählerstände senden können. Eine Einbindung in ein Kommu-

nikationsnetz über ein Smart Meter-Gateway ist technisch möglich, aber noch nicht erfolgt. Liegt 

sowohl eine moderne Messeinrichtung als auch ein Smart Meter-Gateway (Kommunikationsein-

heit) vor, spricht man von einem intelligenten Messsystem. Der Smart Meter-Rollout bezieht sich 

auf solche intelligenten Messsysteme. 

202. Rund 5,2 Mio. Messstellen fallen unter die Kriterien der ersten Pflichtrollout-Phase PR I (vgl. 

Monitoringbericht BNetzA 2023). Von diesen sind über 4 % der Messlokationen mit intelligenten 
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Messsystemen ausgestattet, weitere 32 % verfügen über moderne Messeinrichtungen. In die 

zweite Rolloutphase fielen laut BNetzA in den Jahren 2019 bis 2021 600.000 bis 820.000 Messlo-

kationen. Im aktuellen Monitoringbericht wird die Anzahl mit rund 350.000 Messlokationen 

angegeben, wobei die Reduktion im Wesentlichen bei den Erzeugungseinheiten >100 kW zu fin-

den ist (Änderung von rund 550.000 auf 100.000). Intelligente Messsysteme sind in dieser 

Verbrauchergruppe nahezu nicht vorhanden (0,1 %). Rund 44 Mio. Messlokationen fallen unter 

die Definition des optionalen Rollouts, auch hier gibt es bereits einen hohen Anteil moderner Mes-

seinrichtungen (34 %), aber nur einen sehr kleinen Anteil intelligenter Messsysteme (0,1 %).  

Abbildung 3-44: Anteile verschiedener Messeinrichtungen und -systeme nach den verschie-

denen Rollout-Fällen 

 

Quelle: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts 2020 ς 2023 (BNetzA/BKartA 2023, 
BNetzA/BKartA 2022, BNetzA/BKartA 2021, BNetzA/BKartA 2020). 
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203. Mit der Einführung des GNDEW wurde nach vielen Jahren der Verunsicherung und der Stag-

nation nun eine hohe Verbindlichkeit für den Smart Meter Rollout geschaffen. Die bisherige 

Entwicklung zeigt jedoch auch, dass es noch ein weiter Weg bis zur angestrebten Durchdringung 

intelligenter Messsysteme ist, da ihr Anteil an den Messlokationen derzeit selbst bei den Pflicht-

einbaufällen der ersten Phase noch im unteren einstelligen Prozentbereich liegt, und die 

Verpflichtung zum Einbau erst 2025 beginnt. Die Verfügbarkeit von Geräten und geschultem Fach-

personal könnte ein Risiko für die Einhaltung des vorgegebenen Fahrplans darstellen, das jedoch 

beherrschbar scheint. Ebenso ist zu berücksichtigen, dass sich die Anzahl der Pflichteinbaufälle mit 

dem weiteren Ausbau von Wärmepumpen und Ladepunkten für Elektrofahrzeuge erhöhen wird, 

da diese ab 2024 automatisch unter die Regeln des § 14a EnWG fallen und somit ebenfalls mit 

intelligenten Messsystemen ausgestattet werden müssen. Mit Blick auf die erforderliche Erhö-

hung der Flexibilitätspotentiale im Stromsystem ist diese Ausweitung begrüßenswert. 
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4. Stoffliche Energieträger  

Das Wichtigste in Kürze 

Mineralölprodukte  

Mineralöl repräsentiert für die letzten Dekaden durchgängig den größten Anteil des gesamten Primärenergie-

verbrauchs. 98 % des Rohölverbrauchs werden importiert und in den Raffinerien zu Mineralölprodukten 

verarbeitet. Darüber hinaus werden mit einem Anteil von aktuell knapp 31 % des gesamten Mineraölaufkom-

mens signifikante Mengen von Mineralölprodukten, vor allem Mitteldestillate wie Diesel oder leichtes Heizöl 

nach Deutschland importiert. Bei den Rohölimporten (d. h. dem weitaus größten Teil der Mineralölimporte) 

stammten im Zeitraum 2010 bis 2020 etwas über ein Drittel aus Russland. Seit 2023 spielen Rohölimporte aus 

Russland vor dem Hintergrund des Embargos der Europäischen Union faktisch keine Rolle mehr. Auch für die 

bisher über Pipelines direkt aus Russland belieferten Raffinerien in Ost-Deutschland wurden alternative Versor-

gungsoptionen gefunden bzw. umgesetzt. Der Verbrauchsanteil des Verkehrssektors lag in den letzten Jahren 

bei etwa 60 % der gesamten Mineralölnachfrage. Vor dem Hintergrund der klimapolitischen Zielsetzungen ist 

davon auszugehen, dass der Verbrauch von Mineralöl zukünftig stark abnimmt, vor allem getrieben durch die 

Entwicklungen im Verkehrsbereich. Eine besondere Situation ist für den bisherigen nichtenergetischen Einsatz 

von Mineralöl zu erwarten. Hier werden vor allem in der langfristigen Perspektive neue Ansätze der Kreislauf-

führung von Kohlenstoff sowie der Einsatz von wasserstoffbasierten synthetischen Kohlenwasserstoffen eine 

Rolle spielen müssen. Die Expertenkommission weist darauf hin, dass mit den bisher absehbaren klimapoliti-

schen Zielverfehlungen v. a. im Bereich der Verkehrspolitik (vgl. Kapitel 9.1) erhebliche Unsicherheiten mit Blick 

auf die Zukunft der Rohölversorgung und der Raffineriestandorte verbunden sind. Sie hält ein umfassendes Kon-

zept zur Transformation bzw. zur Stilllegung oder Umnutzung der deutschen Raffineriestandorte sowie der 

unterschiedlichen Infrastrukturen der Ölversorgung für dringend notwendig. 

Erdgas 

Erdgas ist in Deutschland seit 1992 nach Mineralöl der Primärenergieträger mit dem zweitgrößten Aufkom-

mensanteil. Auch hier wird der größte Anteil des Aufkommens für Deutschland über Importe gedeckt. Darüber 

hinaus sind die Erdgastransite über Deutschland in den vergangenen Jahren sehr stark angestiegen. Im Kontext 

der veränderten Versorgungssituation sind die Erdgaslieferungen von Deutschland an die Nachbarstaaten jedoch 

vor allem in den Jahren 2022 und 2023 deutlich zurückgegangen, liegen aber gleichwohl noch auf signifikanten 

Niveaus. Die Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland und die entsprechenden Maßnahmen zur Erdga-

seinsparung sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgasmärkten führten in den Jahren 2022 und 2023 

zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in Deutschland. Die größten Beiträge dazu wurden von den 

beiden größten Nachfragesektoren, der Industrie (Erdgaseinsatz für Prozesswärme und den nichtenergetischen 

Verbrauch) sowie den privaten Haushalten (Erdgaseinsatz in der Gebäudeenergieversorgung) erbracht. Wie für 

Mineralöl wird durch die klimapolitischen Ziele auch der Erdgasverbrauch in Deutschland reduziert bzw. länger-

fristig auf Werte nahe Null zurückgeführt werden müssen. Diese Verbrauchsentwicklungen haben weitgehende 

Konsequenzen für die Entwicklung der Erdgasnetze (v. a. im Mittel- und Niederdruckbereich). Diese absehbaren 

Entwicklungen sollten in den verschiedenen Prozessen der Infrastrukturplanung (Netzentwicklungsplanung für 

das Fernleitungsnetz, kommunale Wärmepläne etc.) sorgfältig reflektiert und die Planungsprozesse stärker auf-

einander abgestimmt sowie die bestehenden Planungslücken (v.a. im Bereich der Regionalversorgung) 

geschlossen werden. Die nicht zuletzt aus wirtschaftlichen Erwägungen absehbaren Stilllegungsprozesse für grö-

ßere Bereiche der Erdgasnetze machen nach Auffassung der Expertenkommission Anpassungen des 
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regulatorischen Rahmens notwendig (z. B. Verkürzung der Abschreibungsdauern und Abkehr vom Prinzip der 

Nettosubstanzerhaltung). 

Bioenergie 

Bioenergie repräsentiert in den letzten Jahren einen Anteil von ca. 9 % des Primärenergieverbrauchs in Deutsch-

land. Der Beitrag von Biomasse zum gesamten Energieaufkommen hat sich seit 1990 fast verneunfacht, wobei 

der rapide Aufwuchs der Biomassenutzung im Zeitraum 2000 bis 2010 in den folgenden Jahren durch eine ver-

gleichsweise geringe Zunahme abgelöst worden ist. Die in Deutschland zur Energiegewinnung genutzte Biomasse 

stammt fast vollständig (über 90 %) aus einheimischen Aufkommen, Biomasse-Importe decken nur einen sehr 

kleinen Teil des Bedarfs ab. In geringem Umfang ist Deutschland auch Exporteur von biogenen Energieträgern. 

Bisher wurde Biomasse insbesondere in der Strom- und Fernwärmeerzeugung, sowie in der Wärmeerzeugung 

(v.a. für die Beheizung in Gebäuden) und im Verkehr eingesetzt. Der Biomasseeinsatz in der Strom- und Fernwär-

meversorgung repräsentiert etwa 40 %, die Nutzung in den privaten Haushalten etwa 25 % und in den Sektoren 

Industrie, GHD sowie Verkehr jeweils etwa 10 % des gesamten Verbrauchs von Biomasse. Vor dem Hintergrund 

des begrenzten Aufkommens nachhaltig bereitgestellter Biomasse sowie der Nutzungskonkurrenzen u. a. mit 

dem im Kontext von Klimaneutralitätsstrategien notwendigen stofflichen Einsatz von Biomasse sieht die Exper-

tenkommission in der energetischen Biomassenutzung einen begrenzten, aber gleichwohl unverzichtbaren 

Beitrag zur Erreichung der Klimaneutralität. Die zukünftige Struktur der Biomassenutzung wird sich allerdings 

deutlich von den heutigen Einsatzstrukturen unterscheiden müssen. Dabei sollten vorrangig Rest- und Abfallbi-

omasse eingesetzt werden, wohingegen der Einsatz von Waldholz und Agrarrohstoffen für energetische Zwecke 

deutlich reduziert werden sollte. Mit Blick auf die Durchsetzung klarer Nachhaltigkeitsstandards wie auch eine 

sektoral differenzierte Ausgestaltung der politischen Flankierung des Biomasseeinsatzes sowie die konsistente 

Ausgestaltung der Nationalen Biomassestrategie (NaBiS), der Carbon Management-Strategie (CMS) sowie der 

Langfriststrategie Negativemissionen bzw. der entsprechenden europäischen Strategien, sieht die Expertenkom-

mission zentrale Handlungsbedarfe. 

Wasserstoff und seine Derivate 

Wasserstoff ist ein bedeutender Baustein der Transformation hin zur Klimaneutralität. Der Einsatz von Wasser-

stoff oder Wasserstoffderivaten ist etwa im Bereich der saisonalen Energiespeicherung, bei industriellen 

Prozessen wie der Herstellung von Stahl und chemischen Grundstoffen sowie für die Luft- und Hochseeschifffahrt 

aus heutiger Sicht die einzige großskalig verfügbare Option zur Transformation in Richtung Klimaneutralität. Was-

serstoffderivate sind zudem eine Möglichkeit für den frühzeitigen Langstreckentransport von Wasserstoff. 

Langfristig wird die entsprechende Versorgung auf Basis von grünem Wasserstoff beruhen, vor allem in einer 

Übergangsphase wird jedoch auch blauer Wasserstoff eine wichtige Rolle spielen können. 

Bisher wird in Deutschland vor allem grauer Wasserstoff durch die Reformierung von Erdgas hergestellt, wobei 

der überwiegende Teil des produzierten Wasserstoffs in der Industrie eingesetzt wird (Gesamtbedarf aller Sek-

toren im Jahr 2022: 42 TWh). Der Bedarf an klimafreundlichem Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten 

in Deutschland wird sich zukünftig dynamisch entwickeln und könnte 2030 aus Sicht unterschiedlicher Studien 

bereits bei 55 ς 92 TWh liegen und bis 2045 auf 423 ς 1.364 TWh ansteigen. Die installierte Leistung von Elekt-

rolyseuren betrug im Februar 2024 etwa 66 MW und soll laut nationaler Wasserstoffstrategie bis 2030 auf 10 

GW ansteigen. Da diese Elektrolysekapazität zur Deckung der prognostizierten Bedarfe schon im Jahr 2030 nicht 

ausreicht, sollte der Import von klimafreundlichem Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten zeitnah und 

mit hoher Dringlichkeit angestoßen werden. Die notwendigen Importe von Wasserstoffäquivalenten sind in un-

terschiedlicher Form und aus unterschiedlichen Regionen möglich. Dabei können Regionen und Länder mit 
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besonders guten Bedingungen für erneuerbare Energien ein attraktives Geschäftsmodell für einen klimafreund-

lichen Energiehandel entwickeln, sofern die günstigen Produktionsbedingungen in diesen Ländern mit günstigen 

Transportoptionen kombiniert werden können. Die Expertenkommission empfiehlt, den globalen Handel mit De-

rivaten (Methanol, Ammoniak, ggf. Eisenschwamm etc.) auch durch staatliches Handeln anzureizen und von 

Beginn an eine diversifizierte Importstruktur mit vielfältigen Lieferländern und -regionen anzustreben.  

Angesichts des prognostizierten hohen Bedarfs an Wasserstoff ist es für Deutschland von besonderer Bedeutung, 

die Wasserstoffbeschaffung und den Aufbau globaler Handelsplattformen voranzutreiben. Dabei ist ein europä-

isches Vorgehen basierend auf marktwirtschaftlichen Instrumenten von Vorteil, da die Beschaffung großer 

Mengen die spezifischen Kosten signifikant senken wird. Größtmögliche Preistransparenz, die durch wettbe-

werbliche Beschaffungs- und Vergabeinstrumente oder an Energiebörsen hergestellt werden kann, ist schon in 

der Marktinitialisierungsphase von Bedeutung.  

Entscheidend für die Wasserstoff-Gestehungskosten und damit die Wettbewerbsfähigkeit von grünem Wasser-

stoff sind vor allem die Kosten des für die Elektrolyse eingesetzten Stroms. Vor diesem Hintergrund stellen die 

vergleichsweise hohen Preise für Strom in Europa eine große Herausforderung dar. Grundsätzlich weist die Ex-

ǇŜǊǘŜƴƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ ŘŀǊŀǳŦ ƘƛƴΣ Řŀǎǎ ǎƛŎƘ ŘƛŜ αDǊǸƴŜ 9ƛƎŜƴǎŎƘŀŦǘά Ǿƻƴ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ƭŜǘȊǘƭƛŎƘ ƴǳǊ ŀǳŦ ŘŜǊ 

Systemebene bewerten lässt und die Zuordnung von regenerativ erzeugtem Strom zu bestimmten Wasserstof-

ferzeugungsprojekten zumindest als problematisch anzusehen ist. Die hohen rechtlichen Anforderungen der 

delegierten Rechtsakte zur Zertifizierung von erneuerbarem Wasserstoff dürften die Produktionskosten bzw. den 

Wasserstoff-Hochlauf verteuern und gegebenenfalls verlangsamen. Hierbei sieht die Expertenkommission ein 

Spannungsfeld zwischen einerseits den in einigen Facetten diskussions- und verbesserungswürdigen Einzelrege-

lungen (mit Blick auf Praktikabilität, Kosten und Mengen) und andererseits den (fortgesetzten) Unsicherheiten 

bezüglich des regulativen Rahmens, die gegebenenfalls aus den für Veränderungen notwendigen langwierigen 

und komplexen Rechtssetzungsprozessen auf EU-Ebene entstehen würden. 

Für den Wasserstoffhochlauf in Deutschland und Europa bildet der Aufbau einer Pipeline-Infrastruktur einen 

zentralen Ermöglichungsfaktor. Der aktuelle Entwurf für das Wasserstoff-Kernnetz beruht vor allem auf der An-

bindung der großen industriellen Wasserstoffverbraucher, der potentiellen Wasserstoffverbraucher im Bereich 

der Stromwirtschaft, der Wasserstoffspeicher sowie der Importkorridore. Für die Finanzierung des Wasserstoff-

Kernnetzes auf nationaler und europäischer Ebene hält die Expertenkommission ein Finanzierungsmodell mit 

iƴǘŜǊǘŜƳǇƻǊŀƭŜǊ YƻǎǘŜƴŀƭƭƻƪŀǘƛƻƴ όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎƪƻƴǘƻάύ ŦǸǊ ŜƛƴŜƴ ǇǊŀƎƳŀǘƛǎŎƘŜƴ ǳƴŘ ƎŜŜƛƎƴŜǘŜƴ ²ŜƎΣ ǊƻōǳǎǘŜ 

infrastrukturseitige Voraussetzungen für einen ambitionierten Wasserstoffhochlauf im Kontext vielfältiger Unsi-

cherheiten zu schaffen, sieht aber auch noch einigen Klärungs- und Handlungsbedarf insbesondere bezüglich der 

genauen Ausgestaltung der Regulierung und der Finanzierung des Wasserstoff-Verteilnetzes. 

Angesichts der großen Bedeutung von Speichern für das zukünftige Wasserstoffsystem und der Vielzahl von klä-

rungsbedürftigen technischen, ökonomischen und regulatorischen Fragen in diesem Bereich hält die 

Expertenkommission eine umfassende Adressierung der Wasserstoffspeicherung in der geplanten Speicherstra-

tegie der Bundesregierung für dringend notwendig.  
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4.1 Mineralölprodukte 

204. Mineralöl repräsentiert für die letzten Dekaden durchgängig den größten Anteil des gesam-

ten Primärenergieverbrauchs wie auch deutlich über die Hälfte des Verbrauchs von 

Kohlenwasserstoffen in Deutschland. Nachdem der Anteil von Mineralöl in den 1990er Jahren von 

35 % auf ca. 40 % angestiegen war, liegt er seit 2005 relativ konstant im Bereich von 33 bis 35 %. 

Nur während der Corona-Pandemie und durch die in diesem Kontext ergriffenen Maßnahmen zur 

Mobilitätsbegrenzung sank der Mineralölanteil am gesamten Primärenergieverbrauch auf 32 %.  

Abbildung 4-1:  Entwicklung des Mineralölaufkommens und des Verbrauchs von Mineral-

ölprodukten in Deutschland 

 
Anmerkung: Für 2023 noch keine differenzierten Verwendungsdaten verfügbar. 
Quellen: AG Energiebilanzen (2024), AG Energiebilanzen (2023), Bafa (2024), Eurostat (2024a,b), Zusammenstellung und Be-
rechnungen des Öko-Instituts. 

205. Die Verbrauchsstrukturen im Bereich der Mineralölprodukte haben sich in den letzten Jah-

ren erheblich verändert: 

¶ Der mit Abstand größte Verbrauch von Mineralölprodukten entfällt auf den Verkehrssek-

tor und hier ganz überwiegend auf den Straßenverkehr. Während Kraftstoffe Anfang der 

1990er Jahre noch einen Anteil von ca. 45 % des Mineralölverbrauchs repräsentierten, 

stieg dieser bis zur Jahrtausendwende auf ca. 50 % und lag in den letzten Jahren bei etwa 

60 %. Im Jahr 2023 ist der Verbrauch von Diesel und Ottokraftstoffen im Vorjahresver-

gleich um etwa 2 % zurückgegangen. 

¶ Die zweitgrößte Mineralölnachfrage entsteht aus der nichtenergetischen Verwendung in 

der Industrie. In den letzten Jahren lag dieser Nachfrageanteil bei etwa 20 %. Der für den 
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nichtenergetischen Einsatz besonders relevante Verbrauch von Rohbenzin ist im Jahr 

2023 gegenüber 2022 um knapp 19 % zurückgegangen. 

¶ Der Anteil des Heizölverbrauchs in den privaten Haushalten erreichte in den späten 

1990er Jahren mit Werten von bis zu 18 % einen Höhepunkt und ist seitdem, bei wetter-

bedingten Schwankungen, auf Werte um 10 % zurückgegangen. 

¶ Kleinere Verbrauchsanteile entstehen aus den GHD-Sektoren (in den letzten Jahren 5-7 

%), dem Eigenverbrauch der Mineralölindustrie (ca. 5 %), dem energetischen Einsatz in 

der Industrie (ca. 2 %) sowie der Strom- und Fernwärmeerzeugung (ca. 1 %). 

¶ Im Zeitraum von 1990 bis 2022 ist der Mineralölverbrauch in Deutschland insgesamt um 

ca. 24 % zurückgegangen, seit 2000 um 26 % und seit 2010 um 21 %. Der Kraftstoffver-

brauch des Verkehrssektors liegt nach zwischenzeitlich massiven Steigerungen aktuell 

leicht unter den Vergleichswerten von 1990, etwa 5 bis 10 % unter den Werten von 2000 

bzw. 2010. Für das Jahr 2023 ergibt sich im Vorjahresvergleich ein Rückgang des Inlands-

verbrauchs von Mineralölprodukten von 6 %. 

206. Die Förderung von Rohöl in Deutschland ist gering und repräsentiert in den letzten Jahren 

nur ca. 2 % des gesamten Rohölaufkommens. Mineralölprodukte werden zwar auch in relevantem 

Umfang importiert (in den letzten Jahren bis zu 30 %), ganz überwiegend aber in deutschen Raffi-

nerien hergestellt. Die Mineralölproduktimporte entfallen vor allem auf Rohbenzin (ein zentrales 

Ausgangsprodukt für die Petrochemie) sowie Mitteldestillate (Diesel, leichtes Heizöl, Flugturbinen-

kraftstoffe etc.). Deutschland exportiert jedoch auch Mineralölprodukte (in die Nachbarländer), 

vor allem Diesel, Ottokraftstoffe und schweres Heizöl, wobei Deutschland für Diesel sehr klar ein 

Nettoimportland und für die Ottokraftstoffe und schweres Heizöl sehr deutlich ein Nettoexporteur 

ist. Bezogen auf das gesamte Mineralölaufkommen lag der Anteil von Exporten in den letzten Jah-

ren jedoch nur im Bereich von 2 bis 3 %. 

207. Die Verteilung der Einfuhren von Rohöl und Mineralölprodukten nach Herkunftsländern ist 

für die unterschiedlichen Produkte teilweise sehr unterschiedlich und hat sich in den Jahren ab 

2022 im Vergleich zu den langjährigen Trends der Vorjahre in wesentlichen Bereichen deutlich ge-

ändert. 

¶ Bei den Rohölimporten (d. h. dem weitaus größten Teil der Mineralölimporte) stammten 

im Zeitraum 2010 bis 2020 jeweils zwischen 34 und 40 % aus Russland. Im Jahr 2022 ist 

dieser Anteil auf 25 % gesunken, seit 2023 spielen Rohölimporte aus Russland vor dem 

Hintergrund des verpflichtenden Embargos der EU für Einfuhren auf dem Seeweg (Rat 

der Europäischen Union, 2024; Artikel 3m) und des vor dem Auslaufen der entsprechen-

den Ausnahme vom EU-Embargo am 23. Juni 2023 eigenständig verfolgten Embargos 

Deutschlands für Pipeline-Importe mit einem Anteil von nur noch 0,3 % faktisch keine 

Rolle mehr. Lieferungen aus Norwegen repräsentierten zwischen 2010 und 2020 (mit 
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wenigen Ausnahmen) eine Bandbreite von 10 bis 14 % der Rohöleinfuhren nach Deutsch-

land, in den Jahren 2022 und 2023 stiegen sie auf 15 bzw. 18 %. Der Anteil von 

Rohölimporten aus Großbritannien lag in der letzten Dekade ebenfalls im Bereich von 10 

bis 14 %, hat sich aber in den letzten beiden Jahren nur wenig verändert. Geringere oder 

stark schwankende Importanteile entfallen auf die USA (aktuell ca. 18 %, vorher deutlich 

weniger), Libyen (aktuell 11 %), Kasachstan (aktuell 11 %), Irak (aktuell 5 %), Saudi-Ara-

bien und Nigeria (aktuell jeweils 4 %). 

¶ Wichtigste Herkunftsländer für Mineralölprodukte (und d. h. v.a. für Mitteldestillate) 

sind die nordwesteuropäischen Nachbarstaaten Niederlande (Anteile um die 50 %) und 

Belgien (15 bis 20 %). Aus Russland stammten in der letzten Dekade 16 bis 19 % der Im-

porte von Mineralölprodukten, dieser Anteil ist im Jahr 2022 auf 17 % und 2023 auf etwa 

2 % gefallen. 

¶ Mit Blick auf die unter den Mineralölprodukten besonders wichtigen Importe von Mittel-

destillaten lagen die Importanteile der Niederlande in den letzten Jahren bei 40 bis 50 % 

und Belgiens bei 13 bis 27 %. Die Einfuhren aus Russland lagen hier überproportional 

hoch, erreichten 2017 mit 30 % einen zwischenzeitlichen Höhepunkt, lagen aber 2022 

nochmals deutlich darüber und sanken dann im Jahr 2023 auf 3 %. 

¶ Eine Sondersituation ergibt sich für die Einfuhr von Flugturbinenkraftstoffen nach 

Deutschland. Hier liegt der Anteil der Niederlande typischerweise bei 80 %. 

208. Vor dem Hintergrund dieser Importstrukturen ergibt sich die in Abbildung 4-2 gezeigte Ent-

wicklung der Marktkonzentration für die Importe von Rohöl und Rohölprodukten. Mit Blick auf die 

Rohöleinfuhren liegt der Herfindahl-Hirshman-Index (HHI) leicht über der Grenze von einer mittle-

ren zur hohen Marktkonzentration, für die gesamten Mineralöleinfuhren liegt der HHI noch im 

Bereich der mittleren Konzentrationswerte. Die im Zeitverlauf leicht ansteigenden Werte des HHI 

für die Mineralöleinfuhren insgesamt bzw. für Rohöl sind als Folge der massiv zurückgegangenen 

Rohöl- bzw. Produkteneinfuhren aus Russland ab 2022 deutlich rückläufig. Für die im Verlauf der 

letzten Dekaden stark schwankenden Konzentrationswerte gilt dies nur teilweise, hier haben die 

(nordwesteuropäischen) Herkunftsländer mit bereits vergleichsweise hohen Einfuhranteilen einen 

erheblichen Teil der bisher aus Russland stammenden Einfuhren übernommen. Der HHI liegt für 

die gezeigten Mineralölprodukte deutlich im Bereich hoher Konzentrationen, für Flugturbinen-

kraftstoffe im extrem hohen Bereich. Die Tatsache, dass die ansteigende Marktkonzentration beim 

Import von Mineralölprodukten zum größten Teil auf die Zunahme von Einfuhren aus Ländern des 

Europäischen Wirtschaftsraums zurückzuführen ist, lässt die Entwicklung des HHI in diesem Be-

reich mit Blick auf die Resilienz der Mineralölversorgung als weniger problematisch erscheinen. 
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Abbildung 4-2:  Konzentration der Importe von Rohöl und Mineralölprodukten nach 

Deutschland 

 
Anmerkung: HHI bezeichnet den Herfindahl-Hirshman-Index. 
Quellen: Eurostat (2024 a,b), Berechnungen des Öko-Instituts. 

209. Deutschland spielt für die Versorgung der europäischen Nachbarstaaten mit Mineralölpro-

dukten, vor allem im Bereich der Kraftstoffe, eine relevante Rolle. Von den Gesamtausfuhren 

Deutschlands entfallen im Mittel der letzten Jahre 25 % auf die Niederlande, jeweils 16 % auf die 

Schweiz und Österreich, jeweils 8 % auf Polen und Belgien sowie jeweils 6 % auf Tschechien und 

Frankreich. 

210. Mit den klimapolitischen Zielen und deren Instrumentierung, vor allem mit den Mengen-

steuerungsinstrumenten des EU-Emissionshandelssystems (EU-ETS), des nationalen 

Emissionshandelssystems in Deutschland (nETS) bzw. das ab 2027 daran anschließende Emissions-

handelssystem der EU für die nicht vom EU-ETS erfassten stationären Anlagen sowie den 

Straßenverkehr (ETS-2) wird der Mineralölverbrauch in Deutschland massiv reduziert bzw. auf 

Werte nahe Null zurückgeführt werden müssen: 

¶ für die durch das EU-ETS regulierten Anlagen werden Ende der 2030er Jahre letztmalig 

Emissionsberechtigungen ausgegeben werden (vgl. Kapitel 10), danach muss also auch 

der Ausstoß von CO2-Emissionen durch die Nutzung von Mineralöl komplett vermieden 

werden; 

¶ für das Inverkehrbringen von Brennstoffen werden im Rahmen des ETS-2 in der ersten 

Hälfte der 2040er Jahre letztmalig CO2-Zertifikate ausgegeben, so dass die Verbrennung 
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von Mineralölprodukten, vor allem von Kraft- und Heizstoffen, komplett unterbleiben 

muss. 

211. Aktuelle Projektionen für den zukünftigen Mineralölverbrauch zeigen ein mit sehr wenigen 

Ausnahmen relativ einheitliches Bild (Prognos et al. 2022): 

¶ Für den Zeithorizont 2030 werden im Vergleich zum Vorkrisenniveau (2019) um etwa ein 

Drittel niedrigere Verbrauchswerte für Mineralöl ermittelt, die niedrigsten Rückgänge 

liegen hier bei 8 % und die höchsten bei 48 % (beide Werte sind aber klare Ausreißer, der 

Medianwert über alle Modellanalysen liegt bei 35 %). 

¶ Für den Zeithorizont 2035 wird mit Rückgängen um mehr als 50 % gerechnet, bei einem 

Mittelwert von 54 % bzw. einem Medianwert von 55 % liegt die Bandbreite von 33 bis 66 

%. 

¶ Für den Zeithorizont 2040 liegt der Verbrauchsrückgang bei Mineralölprodukten bei über 

80 % und sinkt in den Folgejahren auf Null. 

212. Getrieben werden die Verbrauchsrückgänge bei Mineralöl vor allem durch die Entwicklun-

gen im Verkehrsbereich und hier insbesondere durch die weitgehende Ablösung 

verbrennungsmotorischer Antriebe im Straßenverkehr. In (kleineren) Teilen des Straßenverkehrs, 

vor allem aber im Flugverkehr sowie in der Hochseeschifffahrt ist der Ersatz von Mineralölproduk-

ten durch Wasserstoff und Wasserstoffderivate (synthetische Flugtreibstoffe, Methanol, 

Ammoniak) zu erwarten. Eine besondere Situation ist für den bisherigen nichtenergetischen Ein-

satz von Mineralöl zu erwarten. Hier werden vor allem in der langfristigen Perspektive neue 

Ansätze der Kreislaufführung von Kohlenstoff sowie der Einsatz von wasserstoffbasierten synthe-

tischen Kohlenwasserstoffen eine Rolle spielen müssen. 

213. Mit den Veränderungen in den Verbrauchsniveaus und -mustern bei Mineralölprodukten 

werden starke Veränderungen im deutschen Raffineriesektor einhergehen. Die Bereitstellung von 

Mineralölprodukten erfolgt in Deutschland ganz überwiegend aus deutschen Raffinerien mit einer 

Kapazität von aktuell fast 106 Mio. Tonnen. Die Raffineriekapazität ist dabei in den Jahren von 

1990 bis 1994 auf 113 Mio. t gestiegen, ging dann auf 105 Mio. t zurück, erreichte im Jahr 2007 

mit 109 Mio. t ihren Höchststand, blieb dann bis 2010 in dieser Größenordnung und ging dann ab 

2011 auf etwa das aktuelle Niveau zurück. Seit 2011 ist die Raffineriekapazität nahezu unverändert 

geblieben. Von der gesamten Rohölverarbeitungskapazität entfallen 58 % auf fünf große Raffine-

rien mit einer Kapazität von 10,3 bis 14,9 Mio. t, davon eine Gesamtkapazität von 23,5 Mio. t auf 

die beiden einzigen Raffinerien in den neuen Bundesländern. 
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Pipelinegebundene Versorgung der Raffinerien in Ost-Deutschland  

Die beiden Raffinerien in den neuen Bundesländern, PCK Schwedt im nordöstlichen Brandenburg 

sowie in Leuna in Sachsen-Anhalt sind durch drei Besonderheiten gekennzeichnet. Erstens waren 

beide Raffinerien direkt an die Erdöl-LƳǇƻǊǘƭŜƛǘǳƴƎ α5ǊǳǎŎƘōŀά ŀǳǎ wǳǎǎƭŀƴŘ ŀƴƎŜōǳƴŘŜƴ ǳƴŘ ƴŀπ

hezu komplett für die Verarbeitung russischer Rohölqualitäten ausgelegt. Zweitens stellen die 

beiden Großraffinerien die Versorgung großer Teile der neuen Bundesländer sicher. Drittens sind 

die Raffineriestandorte wichtige industrielle Kerne in den neuen Bundesländern. 

Nachdem das Ölembargo der Europäischen Union für Mineralöl aus Russland sich zunächst auf die 

Einfuhr über den Seeweg beschränkt hatte und Pipeline-Importe bis Mitte 2023 ausgelassen hatte, 

verfolgte Deutschland einen eigenständigen Ansatz, die beiden Raffinerien stellten den Bezug von 

russischem Öl ab Ende 2022 und damit bereits vor dem Inkrafttreten des EU-Embargos vollständig 

ein. Eine besondere Herausforderung bestand in diesem Kontext dadurch, dass die Raffinerie PCK 

Schwedt sich mehrheitlich in der Eigentümerschaft von zwei Tochterunternehmen des mehrheit-

lich im Besitz des russischen Staates befindlichen Unternehmens Rosneft befindet. Im September 

2022 wurden die beiden deutschen Rosneft-Tochterunternehmen auf Basis von § 17 Energiesiche-

rungsgesetz (EnSiG) unter die Treuhandverwaltung der Bundesnetzagentur gestellt (BMWK 

2022a).  

Zur Umstellung der Rohölversorgung der beiden ostdeutschen Raffinerien sowie die Transforma-

tion der beiden Raffineriestandorte wurde im September 2022 ein Zukunftspaket verabschiedet. 

aƛǘ ŘŜƳ ōƛǎ нлот ŀƴƎŜƭŜƎǘŜƴ ǳƴŘ Ƴƛǘ трл aƛƻΦ ϵ ŀǳǎƎŜǎǘŀǘǘŜǘŜƴ {ƻƴŘŜǊǇǊƻƎramm im Rahmen der 

DŜƳŜƛƴǎŎƘŀŦǘǎŀǳŦƎŀōŜ α±ŜǊōŜǎǎŜǊǳƴƎ ŘŜǊ ǊŜƎƛƻƴŀƭŜƴ ²ƛǊǘǎŎƘŀŦǘǎǎǘǊǳƪǘǳǊά όDw²ύ ǎƻƭƭ ŘƛŜ ¢Ǌŀƴǎπ

formation der Standorte unterstützt werden. Über den Just Transition Fund (JTF) der EU wird der 

Standort Schwedt mit ca. 110 Mio. Euro unterstützt. Darüber hinaus werden Investitionen in die 

Pipeline vom Hafen Rostock nach Schwedt sowie im Hafen Rostock massiv gefördert. 

Mit der Versorgung über den Hafen Rostock, zusätzlichen Anlieferungen über den Hafen Danzig 

sowie über Rohöllieferungen aus Kasachstan kann die Raffinerie in Schwedt wieder voll ausgelas-

tet werden. Die Raffinerie in Leuna wird nach Beendigung der russischen Rohölbezüge seit Ende 

2022 per Pipeline über den Hafen Danzig versorgt. 

Quellen: BMWK 2022b,c, Unternehmensangaben. 

214. Die Veränderungen der Rohölversorgung Deutschlands werden überwiegend durch die 

energie- und klimapolitischen Maßnahmen in anderen Sektoren getrieben (Verkehr, Industrie, 

Wasserstoff). Die Expertenkommission weist darauf hin, dass mit den bisher absehbaren klimapo-

litischen Zielverfehlungen v.a. im Bereich der Verkehrspolitik (vgl. Kapitel 9.1) erhebliche 

Unsicherheiten mit Blick auf die Zukunft der Rohölversorgung und der Raffineriestandorte verbun-

den sind. Zudem hält sie ein umfassendes Konzept zur Transformation bzw. zur Stilllegung oder 

Umnutzung der deutschen Raffineriestandorte sowie der unterschiedlichen Infrastrukturen der Öl-

versorgung für dringend notwendig und überfällig. Dabei sollten einerseits die Nachfragesituation 
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und die regionalwirtschaftlichen Aspekte reflektiert werden. Andererseits sollten auch und gerade 

die im Zeitverlauf unterschiedlichen Verflechtungen mit dem Wasserstoffhochlauf (Raffinerien ha-

ben einen sehr hohen Wasserstoffbedarf bzw. ein hohes und wirtschaftlich attraktives 

Substitutionspotential von grauem durch grünen Wasserstoff in den Entschwefelungsanlagen und 

Hydrocrackern) sowie die ggf. entstehende Altlastenproblematik an den Raffineriestandorten und 

die damit jeweils verbundenen Kosten Berücksichtigung finden. Außerdem sind die Raffinerien von 

großer Bedeutung für die Transformation zur klimaneutralen Chemieindustrie, da sie die dort be-

nötigten Grundstoffe herstellen. 

 

4.2 Erdgas 

215. Erdgas ist in Deutschland seit 1992 nach Mineralöl der Primärenergieträger mit dem zweit-

größten Aufkommensanteil.16 Seit dem Jahr 2005 (und mit sehr wenigen Ausnahmejahren) 

repräsentiert Erdgas einen Anteil von relativ stabil 40 % des Verbrauchs von Kohlenwasserstoffen 

(Mineralöl und Erdgas) in der deutschen Volkswirtschaft. 

Abbildung 4-3:  Entwicklung des Erdgasaufkommens und des Erdgasverbrauchs in Deutsch-

land 

 

Anmerkung: Alle Daten beziehen sich auf den unteren Heizwert von Erdgas, nichtenergetischer Verbrauch für 2022 und 2023 
im industriellen Verbrauch enthalten. 
Quellen: AG Energiebilanzen (2023), BDEW (2024), Zusammenstellung und Berechnungen des Öko-Instituts. 

 
16  Bis 1991 repräsentierte Braunkohle den zweitgrößten Anteil, bedingt vor allem durch die stark braunkohledominierte Primär-
energieträgerstruktur der DDR bzw. der neuen Bundesländer. 
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216. Die Verbrauchsstrukturen und -niveaus im Bereich Erdgas sind im langjährigen Trend der 

letzten 20 Jahre relativ stabil geblieben.  

¶ Auf die privaten Haushalte entfällt ein Anteil von etwa 30 % des gesamten Erdgaseinsat-

zes in Deutschland, bedingt durch den hier dominierenden Anteil der 

Raumwärmeerzeugung sind die wetterbedingten zwischenjährigen Schwankungen teil-

weise erheblich. 

¶ Einen ähnlichen Anteil repräsentiert der industrielle Verbrauch, wobei hier etwa 12 % 

(bzw. 4 % des gesamten Erdgasverbrauchs) auf den nichtenergetischen Einsatz, also den 

Einsatz von Erdgas als Rohstoff in der chemischen Industrie entfällt. Die konjunkturbe-

dingten Schwankungen des industriellen Erdgasverbrauchs waren dabei mit Ausnahme 

der Jahre mit besonders gravierenden Rahmenbedingungen (2009, 2022, 2023) eher ge-

ring. 

¶ Der drittgrößte Verbrauchsbereich entfällt bei Erdgas mit knapp einem Viertel auf die 

Strom- und Fernwärmeerzeugung. Hier sind erhebliche zwischenjährige Schwankungen 

zu verzeichnen, die sich insbesondere aus den Relationen der Brennstoffpreise für Stein-

kohle und Erdgas sowie den schwankenden Niveaus der Stromerzeugung auf Basis 

erneuerbarer Energien ergeben. Ein wesentlicher Teil des Brennstoffeinsatzes in Kraft-

werken (40 %) entfällt auf die Wärmeproduktion von Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen, 

deren Abwärme zur Bereitstellung von Fern- und Nahwärme bzw. industrieller Prozess-

wärme genutzt wird. 

¶ Der Verbrauch in Gewerbe, Handel und Dienstleistungen (GHD) bildet mit deutlichem 

Abstand bzw. mit einem Anteil von etwa einem Achtel den kleinsten Gasverbrauchssek-

tor. Auch hier schwanken die Verbrauchsniveaus wegen des großen Anteils der 

Raumwärmebedarfsdeckung über Erdgas zwischenjährig teilweise erheblich. 

¶ Andere Verbrauchssektoren (Umwandlungssektoren jenseits der Strom- und Fernwär-

meerzeugung sowie der Verkehr) spielen im Erdgasbereich mit einem Anteil von 

insgesamt unter 3 % nur eine sehr geringe Rolle. 

217. Da die inländische Erdgasförderung nur einen geringen und in den letzten Jahren und Jahr-

zehnten rückläufigen Anteil des Erdgasverbrauchs decken kann (aktuell 5 %), ist die 

Erdgasversorgung Deutschlands vor allem auf Importe angewiesen. Der Umfang der Importe ist in 

den letzten Jahren, insbesondere nach Inbetriebnahme der Pipeline Nord Stream 1 im Jahr 2011 

deutlich angestiegen. Einen zunehmend an Bedeutung gewinnenden Treiber der Erdgasimporte 

nach Deutschland bildete die Entwicklung Deutschlands als Erdgas-Hub: ein erheblicher Teil der 

Erdgasimporte nach Deutschland (bis zu 50 %) wurde bis 2022 zur Versorgung anderer Staaten 

Zentral- und Westeuropas reexportiert. Vor allem im Kontext der ausfallenden Erdgasimporte aus 

Russland ist jedoch das Niveau der Exporte von Erdgas aus Deutschland (d. h. der Transite) in die 

Nachbarstaaten im Jahr 2023 gegenüber 2022 um knapp 60 % zurückgegangen. 
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218. Die Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland und die entsprechenden Maßnahmen 

zur Erdgaseinsparung (vgl. Kapitel 6.2) sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgasmärkten 

führten in den Jahren 2022 und 2023 zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in Deutsch-

land (BDEW 2023): 

¶ Der gesamte Erdgasverbrauch in Deutschland ging von 2021 bis 2022 um 17 % sowie von 

2022 bis 2023 nochmals um 4 % zurück und lag damit 2023 bei ca. 730 TWh (bezogen auf 

den unteren Heizwert17) bzw. etwa 810 TWh (bezogen auf den oberen Heizwert). Dieser 

Verbrauchsrückgang ist zwar auch, aber mit etwa einem Viertel nur zum geringeren Teil, 

auf die wetterbedingten Rahmenbedingungen zurückzuführen. 

¶ Der größte Rückgang im Zeitraum von 2021 bis 2023 vollzog sich mit etwa einem Viertel 

in der Industrie (v.a. über Produktionsrückgang und Brennstoffwechsel), wobei davon 

etwa drei Viertel auf den Rückgang im Jahr 2022 entfallen. 

¶ Im Gebäudesektor (Sektoren private Haushalte und GHD) wurde 2023 etwa 20 % weniger 

Erdgas verbraucht als 2021 (freiwillige, preisinduzierte und teilweise vorgeschriebene 

Energieeinsparungen). Auch hier vollzog sich der größere Teil des Verbrauchsrückgangs 

im Zeitraum 2022/2021. 

¶ In der Strom- und Fernwärmeerzeugung ging der Erdgasverbrauch um etwa 12 % zurück, 

vor allem als Ergebnis der Brennstoffpreisrelationen und diverser Maßnahmen zur Aus-

weitung der Stromerzeugung jenseits der Erdgasverstromung (vergleiche die 

Beschreibung der Krisenmaßnahmen in Kapitel 6.2). 

219. Wie für Mineralöl und andere fossile Energieträger wird mit den klimapolitischen Zielen und 

Instrumenten Deutschlands und der Europäischen Union (v.a. EU-ETS, nEHS, ETS-2, vgl. Kapitel 10) 

auch der Erdgasverbrauch in Deutschland massiv reduziert bzw. auf Werte nahe Null zurückgeführt 

werden müssen. 

220. Eine Auswertung aktueller Projektionen (Prognos et al. 2022) zeigt für den Erdgasbedarf im 

Zulauf auf die o.g. Zeithorizonte differenzierte Entwicklungsmuster: 

¶ Für den Gebäudesektor (2023 ca. 330 TWh) mit seinem vergleichsweise langlebigen Ka-

pitalstock und langen Erneuerungszyklen können die Klimaneutralitätsziele nach den 

vorliegenden Modellierungen nur mit einem vergleichsweise stetigen Reduktionspfad er-

reicht werden, so dass im Jahr 2030 Erdgasbedarfe in der Bandbreite von 180 bis 250 

TWh erwartet werden. 

 
17  Anders als im Bereich der Energiebilanzen oder als für andere Energieträger, erfolgen Angaben für Erdgas oft bezogen auf 
den oberen Heizwert. In diesem Bericht wird, wenn nicht anders und explizit so angegeben, der Bezug auf den unteren Heizwert verwendet. 
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¶ Für den Sektor Industrie (2023 ca. 250 TWh) wird bis 2030 ein Rückgang auf ca. 130 bis 

220 TWh modelliert, danach folgt meist eine weitgehend stetige Entwicklung auf Werte 

nahe Null in der ersten Hälfte der 2040er Jahre. 

¶ Die größten Bandbreitenunterschiede ergeben sich für die Energiewirtschaft, d. h. v.a. 

die Strom- und Fernwärmeerzeugung in Deutschland. Hier werden für den Zeitraum bis 

2030 teilweise deutliche Anstiege des Erdgasverbrauchs errechnet (bis zu 100 %), teil-

weise wird ein Rückgang des Erdgasverbrauchs um ca. ein Viertel modelliert. Eine 

detailliertere Analyse der verschiedenen Modellierungen zeigt aber auch, dass vor allem 

die Szenarien mit zunächst hoher Steigerung des Erdgasbedarfs die o.g. Rahmensetzun-

gen des EU-ETS nicht einhalten. 

¶ Ungeachtet dieser sektoralen Unterschiede werden über alle Sektoren jedoch bereits bis 

2030 deutliche Rückgänge des Erdgasverbrauchs auf ca. 600 bis 700 TWh ermittelt, bis 

2035 werden Niveaus von 300 bis 500 TWh erwartet, die sich dann auf Werte nahe Null 

bis 2045 reduzieren. 

221. Solche Verbrauchsentwicklungen haben weitgehende Konsequenzen für die Entwicklung 

der Erdgasnetze. Derzeit betreiben die 16 Ferngas- und die über 600 Gas-Verteilnetzbetreiber ein 

Erdgasnetz von ca. 570.000 km Länge. Der größte Teil davon (ca. 80 %) entfällt auf Nieder- und 

Mitteldrucknetze, über die ca. 11 Millionen Erdgasverbraucher angeschlossen sind. Die Hoch-

drucknetze erfüllen vor allem großräumige Transport- sowie regionale Verteilaufgaben, hier 

werden über etwa 224.000 Ausspeisepunkte vor allem Großverbraucher und Kraftwerke ange-

schlossen. Unbeschadet der unterschiedlichen Entwicklungsoptionen für die 

Wasserstoffwirtschaft in Deutschland und der damit verbundenen Umnutzungsmöglichkeiten für 

Teile des Erdgasnetzes (vgl. Kapitel 4.4) ist nach Auffassung der Bundesnetzagentur wie auch der 

Expertenkommission mit sehr hoher Wahrscheinlichkeit davon auszugehen, dass ein sehr großer 

Teil der Verteilnetze auf der Nieder- und Mitteldruckstufe, aber auch ein Teil der Transport- und 

Verteilnetze auf der Hochdruckstufe in einem klimaneutralen Energiesystem nicht mehr benötigt 

werden (BNetzA 2024a). Zum Vergleich: Für das geplante Wasserstoff-Kernnetz ist (zunächst) eine 

Leitungslänge auf der Hochdruckstufe von weniger als 10.000 km vorgesehen, ganz überwiegend 

durch Umnutzung von Erdgasnetzen (vgl. Kapitel 4.4). 
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Tabelle 4-1:  Struktur des Erdgasnetzes in Deutschland 

 

Quellen: BNetzA und Bundeskartellamt (2023). 

222. Sowohl auf der planerischen als auch auf der regulatorischen Ebene entsteht damit die Her-

ausforderung, einerseits die infrastrukturellen Voraussetzungen für die Erdgasversorgung in den 

kommenden 15 bis 20 Jahren sicherzustellen, zu denen auch die Ablösung der Erdgaslieferungen 

aus Russland gehört (Anbindung schwimmender und fester LNG-Terminals, umfangreichere Erd-

gaslieferung aus Westeuropa als bis 2022 etc.). Andererseits muss die Stilllegung von 

Erdgasinfrastrukturen in größerem Umfang mit ausreichendem Vorlauf geplant und regulatorisch 

dargestellt werden, um zukünftig massive Kostenbelastungswellen für die Verbraucher zu vermei-

den bzw. zu begrenzen. 

Abbildung 4-4:  Investitionen, Aufwendungen und Netznutzungsentgelte im deutschen 

Erdgasnetz 

 
Anmerkung: Für das Jahr 2023 sind die Plandaten dargestellt 
Quellen: BNetzA und Bundeskartellamt (2023). 
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223. Vor diesem Hintergrund kommt den Investitionen in das Erdgasnetz eine zentrale Rolle zu 

(Abbildung 4-4). Bei Gesamtaufwendungen (Investitionen und andere Aufwendungen) von ca. 4,3 

aǊŘΦ ϵ ƛƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ǎƛƴŘ ƛƳ WŀƘǊŜǎŘǳǊŎƘǎŎƘƴƛǘǘ LƴǾŜǎǘƛǘƛƻƴŜƴ Ǿƻƴ нΣс aǊŘΦ ϵ ƎŜǘŅǘƛƎǘ ǿƻǊπ

den. Die zwischenjährigen Schwankungen bei den Investitionen der Ferngasnetzbetreiber sind 

dabei, bedingt durch diverse Großprojekte, deutlich stärker als im Bereich der Verteilnetzbetrei-

ber. Während für die Ferngasnetzbetreiber die Investitionen einen Anteil von 66 bis 80 % der 

gesamten Aufwendungen ausmachen, liegt der Investitionsanteil bei den Verteilnetzbetreibern 

eher in der Bandbreite von 30 bis 40 %. Die höchsten Investitionen im Verlauf der letzten Dekade 

werden für die Ferngasunternehmen für das Jahr 2023 erwartet, vor allem bedingt durch die Um-

strukturierung der Erdgasimporte nach Deutschland und die steigenden Kostenniveaus für die 

Beschaffung von Ausrüstung und Bauarbeiten (vgl. Kapitel 6.2). Im Bereich der Verteilnetzbetrei-

ber ist das höchste Investitionsniveau im Jahr 2021 erreicht worden, seitdem sind die 

Investitionsniveaus rückläufig, liegen aber weiterhin deutlich über den Werten von vor 10 Jahren. 

224. Die in den letzten Jahren tendenziell steigenden Gesamtaufwendungen für die Ferngas- und 

Verteilnetze spiegeln sich auch in der Entwicklung der Netznutzungsentgelte für Erdgas, die für 

Haushaltskunden von 2013 bis 2023 um 48 %, für Gewerbekunden um 26 % und für Industriekun-

den um 5 % gestiegen sind. 

225. Die Planungsprozesse für das Erdgas-Transportnetz erfolgen über den Netzentwicklungsplan 

Gas. Der aktuelle Entwurf des NEP Gas 2032 beruht auf einer Erdgasausspeisung von 793 TWh 

(bezogen auf den oberen Heizwert) bzw. 716 TWh (bezogen auf den unteren Heizwert) für den 

Zeithorizont 2032/2033 und damit auf Verbrauchsniveaus, die deutlich über den o.g. Projektions-

werten für 2030 bzw. 2035 liegen (FNB Gas, Prognos 2022). Die Planungen für das Wasserstoff-

Transportnetz werden derzeit parallel vollzogen (vgl. Kapitel 4.4). Mit der Dritten EnWG-Novelle 

(Bundesregierung 2024) wird jedoch ab 2025 ein gemeinsamer NEP-Prozess für Erdgas und Was-

serstoff eingeführt. Für die Erdgas-Verteilnetze werden erst durch die verpflichtende Einführung 

der kommunalen Wärmeplanung bis 2028 robustere Planungsgrundlagen für die Netzentwicklung, 

-erhaltung bzw. -stilllegung im Bereich der Verteilnetze geschaffen werden können. Die Experten-

kommission begrüßt nachdrücklich die Integration der Erdgas- und Wasserstoffnetzplanung und 

hält die Sicherstellung einer qualitativ hochwertigen kommunalen Wärmeplanung sowie deren 

systematische Auswertung für eine prioritäre energiepolitische Aufgabe. Sie weist aber auch auf 

die verbleibenden Planungslücken im Bereich der Regionalversorgung sowie die Notwendigkeit 

hin, die kommunale Wärmeplanung massiv zu unterstützen und zu beschleunigen. Schließlich sind 

die integrierte Planung der Netzinfrastrukturen im Rahmen einer konsistenten Systementwick-

lungsstrategie sowie die Erarbeitung einer praktikablen Integrationsstrategie für die Top-down- 

(NEP etc.) und Bottom-up-Ansätze (kommunale Wärmeplanung etc.) gerade aus der Perspektive 

der Gas-Netze dringend notwendig und überfällig. Auch die Netzentwicklungsplanung für Erdgas- 

und Wasserstoff sollte analog zur Neuausrichtung der Netzentwicklungsplanung Strom seit 2022 
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(mit dem NEP Strom 2037/2045) am Zielbild der Klimaneutralität sowohl mit Blick auf die Zeitho-

rizonte der Netzentwicklungsplanung als auch die zu diesem Zielbild passfähigen Mengengerüste 

für Erdgas und Wasserstoff ausgerichtet werden. 

226. Die Umbau- und Stilllegungsnotwendigkeiten im Bereich der Erdgasnetze erfordern auch 

neue regulatorische Ansätze. Die bisherigen Ansätze sehr langfristiger Abschreibungen (bis zu 55 

Jahre) sowie das (Regulierungs-) Prinzip der Nettosubstanzerhaltung (Reinvestition der regulato-

risch in Ansatz gebrachten Abschreibungen in Neuanlagen) bilden für die anstehenden 

Entwicklungen im Bereich der Gasinfrastrukturen keine belastbare Grundlage mehr. Die Experten-

kommission begrüßt daher nachdrücklich die von der Bundesnetzagentur im Rahmen der 

Neustrukturierung der Energiemarktregulierung in Deutschland angestoßenen Reformprozesse, 

vor allem mit Blick auf die Abkehr vom Prinzip der Nettosubstanzerhaltung, die Verkürzung der 

Nutzungsdauern und die Einführung degressiver Abschreibungsverläufe für Gasnetze ohne Folge-

nutzung (wie Wasserstoff oder Biomethan). 

227. Neben der Netzregulierung im engeren Sinne werden durch die absehbaren Stilllegungspro-

zesse im Gasbereich nach Auffassung der Expertenkommission weitere Anpassungen des 

regulatorischen Rahmens notwendig. Diese reichen vom Konzessionsrecht bis zu Anschlussver-

pflichtungen für die Netzbetreiber (heute geregelt in §§ 18, 19 EnWG). Gerade bei der Gestaltung 

der (Förder-)Regularien für perspektivisch auf Wasserstoff umgestellte Neuanlagen, für die über-

gangsweise noch der Betrieb mit Erdgas vorgesehen ist (u. a. Kraftwerke und Industrieanlagen), 

sollte dafür gesorgt werden, dass die Investitionen in Erdgasinfrastrukturen minimiert werden. 

4.3 Bioenergie 

228. Bioenergie repräsentiert in den letzten Jahren einen Anteil von ca. 9 % des Primärenergie-

verbrauchs in Deutschland. Der weitaus größte Anteil entfällt dabei auf feste biogene Stoffe und 

Klärschlamm (ca. 50 %), gefolgt von Biogasen (Biomethan, Biogas, Klärgas, zusammen ca. 27 %). 

Jeweils deutlich kleinere Anteile des gesamten Biomasseaufkommens in Deutschland werden mit 

jeweils 12 % durch Biokraftstoffe sowie den biogenen Anteil des Abfalls und Deponiegas gedeckt. 
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Abbildung 4-5:  Aufkommen und Verwendung biogener Energieträger 

 
Anmerkung: Die Daten bis 2000 sind wegen unterschiedlicher statistischer Erfassung nur eingeschränkt mit den Daten ab 
2000 vergleichbar  
Quellen: AG Energiebilanzen (2024), AGEE-Stat (2024), Zusammenstellung und Berechnungen des Öko-Instituts. 

229. Der Beitrag von Biomasse zum gesamten Energieaufkommen hat sich seit 1990 fast ver-

neunfacht und seit 2000 mehr als vervierfacht und zeigt nach einem leichten Rückgang im 

Zeitraum 2010 bis 2012 durchgängig eine leicht ansteigende Tendenz. Die sektoralen Einsatzstruk-

turen der Biomasse sowie auch die Rolle der verschiedenen biogenen Energieträger unterscheiden 

sich teilweise erheblich: 

¶ Den größten Treiber der Biomassenutzung bildete seit 2003 die Erzeugung von Strom 

und Fernwärme auf Grundlage biogener Energieträger. Der Beitrag der Verbrennung der 

biogenen Abfallbestandteile hat sich im Zeitverlauf nur wenig geändert, die Strom- und 

Fernwärmeerzeugung aus anderen festen Biomassen ist leicht gestiegen, die größte Dy-

namik hat sich aber im Bereich der Biogasverstromung bis etwa 2010 ergeben. Das 

Niveau der Biogasnutzung für die Strom- und Fernwärmeerzeugung bleibt seitdem weit-

gehend unverändert wie auch die Biomassenutzung in diesem Sektor insgesamt. 

¶ Der Biomasseverbrauch in der Industrie ist bis 2010 deutlich angestiegen, bleibt aber 

seitdem mit nur wenigen zwischenjährigen Schwankungen auf gleichem Niveau. 

¶ Gleiches gilt für den Einsatz von biogenen Energieträgern im Verkehrssektor. Hier domi-

nieren sehr deutlich die flüssigen Biokraftstoffe, Biomethan repräsentiert nur einen 

kleinen Aufkommensanteil (ca. 3 % des gesamten Biomasseeinsatzes im Verkehrssektor). 

Der Biokraftstoffeinsatz im Verkehr ist in den letzten Jahren nur noch wenig angestiegen. 
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¶ Die privaten Haushalte bilden nach der Strom- und Fernwärmeerzeugung den größten 

Nachfragebereich für Biomasse. Hier dominiert mit einem Anteil von aktuell 96 % klar 

der Einsatz von fester Biomasse (Brennholz, Pellets etc.), Biogase spielen nur eine unter-

geordnete Rolle (aktuell ca. 4 %). Der Biomasseverbrauch der privaten Haushalte ist auch 

in den letzten Jahren deutlich gestiegen. 

¶ Hinsichtlich der absoluten Verbrauchsniveaus der Aufkommensstruktur ergibt sich für 

den GHD-Sektor eine andere Situation als im ebenfalls durch den Raumwärmebedarf ge-

prägten Sektor der privaten Haushalte. Der Biomasseverbrauch im GHD-Sektor liegt bei 

weniger als der Hälfte des Wertes für die privaten Haushalte, wird aber zu etwas mehr 

als 60 % über feste Biomasse und zu etwa 30 % über Biogase sowie aktuell zu etwa 7 % 

über flüssige Bioenergieträger gedeckt. Auch im GHD-Sektor ist der Biomasseverbrauch 

in den letzten Jahren (leicht) angestiegen. 

230. Wesentliche Treiber für die Entwicklung der Biomassenutzungen waren in den letzten Jah-

ren die Förderung der Biomasseverstromung durch das EEG, die CO2-Bepreisung im Rahmen des 

EU-ETS, die Anreizung des Biokraftstoffeinsatzes durch die entsprechende Kraftstoffquote bzw. 

die daran anschließende Treibhausgas-Quote für den Verkehrssektor sowie die verschiedenen ge-

bäudebezogenen Regulierungen.  

231. Die Bereitstellung der in den unterschiedlichen Verbrauchsbereichen nachgefragten Bio-

masse erfolgt mit gut 90 % bisher vor allem aus einheimischen Quellen. Die in den letzten Jahren 

(bei geringen absoluten Niveaus) ansteigende Einfuhr von Biomasse erfolgt vor allem für Biokraft-

stoffe (aktuell ca. 6 %) und in etwas geringerem Maße für feste Biomasse, v.a. Holzprodukte 

(aktuell ca. 3 %). Deutschland exportiert jedoch auch Biomasse, im wesentlichen Holz und Bio-

kraftstoffe (v.a. Biodiesel). 

232. Aktuelle Projektionen für die zukünftige Entwicklung des Energiesystems (Prognos et al. 

2022, ESYS 2023) erwarten für den Zeithorizont 2030 tendenziell stagnierende Verbrauchsniveaus. 

Bei einem aktuellen Primärenergiebeitrag von ca. 1.200 PJ (knapp 340 TWh) wird als höchstes 

Verbrauchsniveau ein Wert von 374 TWh modelliert. Die niedrigsten Werte liegen bei 267 TWh, 

die Ergebnisse der meisten Analysen liegen aber in der Bandbreite von 300 bis 340 TWh. Für den 

Zeithorizont 2045/2050 ergibt sich eine ähnliche Streuung bei im Vergleich zu 2030 insgesamt (in 

absoluten Werten) leicht sinkenden Aufkommensbeiträgen. In allen betrachteten Modellanalysen 

geht der Einsatz von Biomasse in der Stromerzeugung zurück und wird in Sektoren verlagert, die 

schwieriger zu dekarbonisieren sind (z. B. internationale Flug- und Seeverkehre). Wenn in den Sze-

narien technische Senken über Bioenergie mit CO2-Abscheidung und -Speicherung (BECCS) 

eingesetzt werden, führt dies zu einem Anstieg des Biomasseeinsatzes in der Industrie und im 

Umwandlungssektor. Es ist aber auch darauf hinzuweisen, dass sich zumindest das Gesamtniveau 

der Biomassenutzung in den verschiedenen Projektionen vor allem aus der Vorgabe des nachhaltig 
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bereitstellbaren Biomassepotentials ergibt, und dass der stoffliche Einsatz von Biomasse (zum Er-

satz der fossilen Feedstocks) und andere Nutzungskonkurrenzen nur teilweise berücksichtigt 

werden. 

Zur Bewertung des energetischen Biomasseverbrauchs  

Da Biomasse eine erneuerbare Energiequelle ist und die Pflanzen, die ihre Grundlage bilden, wäh-

rend ihres Wachstums CO2 aus der Atmosphäre aufnehmen, wird eine Erhöhung der 

Energiebereitstellung aus Biomasse üblicherweise positiv im Sinne der Energiewende bewertet. 

Bioenergie wird als wichtige Energiequelle gesehen, die für viele Anwendungen zum Einsatz kom-

men kann. Im Gegensatz zu den Ausbaupotentialen bei Wind- und Solarenergie ist die 

Verfügbarkeit nachhaltig gewinnbarer Bioenergie jedoch sehr begrenzt. Die Stellungnahme des 

tǊƻƧŜƪǘŜǎ α9ƴŜǊƎƛŜǎȅǎǘŜƳŜ ŘŜǊ ½ǳƪǳƴŦǘά ȊǳǊ wƻƭƭŜ ŘŜǊ .ƛƻŜƴŜǊƎƛŜ ό9{¸{ нлмфύ ōŜǘƻƴǘ ŘƛŜ ǀƪƻƭƻƎƛπ

schen Risiken der energetischen Nutzung von Waldholz und Agrarrohstoffen und sieht das 

nachhaltig verfügbare Biomassepotential vorwiegend im Bereich der Rest- und Abfallstoffe, also 

in einer Aufkommensstruktur, die sich von der aktuellen Zusammensetzung (v.a. Waldholz und 

Agrarrohstoffe) deutlich unterscheidet.  

Der Bioenergieverbrauch in seiner Gesamtheit ist daher kein geeigneter Indikator für die Bewer-

tung des Fortschritts der Energiewende. Stattdessen sollten die Arten der Bioenergiequellen und 

die jeweiligen Wirkungen ihrer Nutzung differenziert betrachtet werden. Bei dezidiert angebauter 

Biomasse entstehen Flächennutzungskonkurrenzen u. a. mit der Nahrungsmittelproduktion oder 

auch der Freiflächen-Photovoltaik. Durch Stickstoffdüngung entstehen zudem Lachgasemissionen, 

die eine hohe Treibhauswirkung haben. Werden Agrarflächen ausgeweitet, so zieht dies direkte 

oder indirekte Landnutzungsänderungseffekte nach sich, mit negativen Wirkungen auf Klima-

schutz und Artenvielfalt. Die Ausweitung der Nutzung von Waldholz birgt ebenfalls ökologische 

Risiken und trägt zur Entwaldung bei. Rest- und Abfallstoffe, die auch zuvor stofflich genutzte Bi-

omasse miteinschließen, bergen die genannten Risiken nicht, sind aber nur in begrenztem Umfang 

vorhanden.  

Angesichts des deutlich begrenzten Potentials stellt sich die Frage der sinnvollsten Verwendung 

der Bioenergie. Die Szenarien zur Erreichung der Klimaneutralität weisen Biomasse vor allem dort 

als sinnvolle Energiequelle aus, wo andere Alternativen fehlen. Dies sind z. B. Kraftstoffe für Lang-

streckentransporte (Schiffs- und Flugverkehr) oder Hochtemperatur-Prozesswärme für die 

Industrie. Auch die Option, CO2 in Bioenergieanlagen abzuscheiden und dauerhaft unterirdisch zu 

speichern (BECCS) könnte ein zukünftiges Einsatzgebiet der Bioenergie sein, das bereits heute mit-

gedacht werden sollte.  

Aktuell wird Biomasse zur Energiegewinnung hingegen anders eingesetzt. Etwa 40 % des gesam-

ten Primärenergieverbrauchs wird zur Strom- und Fernwärmeerzeugung eingesetzt, 10 % in der 

Industrie (v.a. feste Biomassen), 10,5 % im Verkehr (Biokraftstoffe), 25 % in den privaten Haushal-

ten (v.a. Brennholz) sowie etwa 10 % im GHD-Sektor (feste Biomasse, Biokraftstoffe und Biogase). 
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Die derzeitigen Strukturen der CO2-Bepreisung führen durch die emissionsseitige Bewertung mit 

Null in den erfassten Verbrauchsbereichen zu zusätzlichen Anreizen für den Biomasseeinsatz. 

Durch die unterschiedliche Höhe der Bepreisung (vgl. Kapitel 10.3) in den verschiedenen Sektoren 

und Anwendungsbereichen wird Biomasse jedoch nicht prioritär in den Bereichen eingesetzt, in 

denen keine Alternativen bestehen.  

 

233. Die Expertenkommission sieht in der energetischen Biomassenutzung einen begrenzten, 

aber gleichwohl unverzichtbaren Beitrag zur Erreichung der Klimaneutralität. Angesichts des be-

grenzten Aufkommens des in Deutschland oder aus dem internationalen Raum nachhaltig 

bereitgestellter Biomasse hält sie die Durchsetzung klarer Nachhaltigkeitsstandards wie auch eine 

Ausgestaltung der politischen Flankierung des Biomasseeinsatzes für unabdingbar, die die sekt-

oralen Aspekte des Biomasseeinsatzes hinreichend reflektiert. Sie betrachtet die 2022 

veröffentlichten Eckpunkte für die Nationale Biomassestrategie (BMWK et al. 2022) als einen gu-

ten Startpunkt, hält aber die Verabschiedung einer für alle Politikbereiche leitbildgebenden 

Strategie für inzwischen deutlich überfällig. Mit Blick auf die längerfristige Rolle von Biomasse im 

Kontext der Schaffung technischer Senken hält die Expertenkommission die konsistente Ausge-

staltung der Nationalen Biomassestrategie (NaBiS), der Carbon Management-Strategie (CMS) 

sowie der Langfriststrategie Negativemissionen bzw. der entsprechenden europäischen Strate-

gien für dringend notwendig. 

-  

4.4 Wasserstoff und seine Derivate 

234. Wasserstoff ist ein bedeutender Baustein der Transformation hin zur Klimaneutralität. Der 

Energieträger Wasserstoff ist als Energieträger grundsätzlich und relativ universell in allen Sekto-

ren (Energiewirtschaft, Industrie, Gebäude, Verkehr etc.) einsetzbar. Während der Einsatz von 

Wasserstoff oder Wasserstoffderivaten in einigen Bereichen mit hoher Wahrscheinlichkeit die ein-

zige Defossilisierungsoption ist, existieren in anderen Bereichen Alternativen wie die direkte 

Elektrifizierung. Wasserstoffderivate sind teilweise energetisch verwendbar, dies beschränkt sich 

aber bei einigen Derivaten (Ammoniak, Methanol etc.) auf spezifische Anwendungsbereiche 

(Kraftwerke, Schiffsantriebe etc.) während die Anwendungsbreite bei anderen Derivaten (Kerosin, 

Diesel, Benzin, Methan etc.) deutlich breiter sein kann. Für den stofflichen Einsatz von Wasserstoff 

und Wasserstoffderivaten ergibt sich mit Blick auf die (weitgehend fehlenden) Alternativen eine 

andere Situation (z. B. Biomasse). Vor allem im Bereich der saisonalen Energiespeicherung, bei 

verschiedenen industriellen Prozessen (z. B. Herstellung von Stahl und chemischen Grundstoffen) 

und bestimmten Mobilitätsanwendungen (Luft- und Hochseeschifffahrt) sind Wasserstoff oder 

seine Derivate aus heutiger Sicht die einzige großskalig verfügbare Option zur Transformation in 

Richtung Klimaneutralität. Schließlich bilden Wasserstoffderivate auch eine Möglichkeit für den 
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frühzeitigen Langstreckentransport von Wasserstoff, indem die Derivate nach der Anlieferung in 

Deutschland oder Europa in Wasserstoff rekonvertiert werden.  

4.4.1 Heutige Situation 

235. Bisher wird in Deutschland vor allem grauer Wasserstoff durch die Reformierung von Erdgas 

hergestellt. Zusätzlich fallen signifikante Mengen als Nebenprodukt der Chlor-Alkali Elektrolyse an. 

Der überwiegende Teil des produzierten Wasserstoffs wird in der Industrie eingesetzt. Die größten 

Mengen werden in Raffinerien und für die Produktion von Ammoniak verwendet, vgl. Abbildung 

4-6. Hinzu kommen kleinere Mengen, die im Verkehrs- und im Wärmesektor eingesetzt werden. 

So stieg die Anzahl der zugelassenen Lkw von 2021 bis 2023 von 5 auf 103 und im Pkw-Segment 

kumulierten Zulassungen von 1.213 auf 2.157. Im gleichen Zeitraum nahmen zudem 26 Brenn-

stoffzellenschienenfahrzeuge den Betrieb auf. Der Verbrauch im Wärmesektor ist dagegen noch 

sehr gering und beschränkt sich auf einige wenige Pilotprojekte.  

Abbildung 4-6: Wasserstoffverbrauch in Deutschland  

 

Quelle: EWI (2024a). 

236. Mit dem russischen Angriffskrieg und dem damit verbundenen Anstieg der Erdgaspreise, 

ging der Wasserstoffverbrauch vor allem im Bereich der Ammoniak- und Methanolproduktion 

deutlich zurück. Die Produktion von Ammoniak in Deutschland betrug im Jahr 2021 noch 2,4 Mio. 

t und ging im Jahr 2022 auf 1,8 Mio. t zurück (VCI 2023). Im Gegenzug stiegen in diesem Zeitraum 

die Importe von Ammoniak und darauf basierenden Produkten wie Düngemittel aus Russland von 

257 kt in 2021 auf 677 kt in 2023 erheblich an (Statistisches Bundesamt 2024).  



Expertenkommission zum Energiewende-Monitoring 

 

162 

237. Die Expertenkommission weist darauf hin, dass die energiestatistische Erfassung des Auf-

kommens und des Verbrauchs von Wasserstoff und Wasserstoffderivaten sowohl für die stoffliche 

als auch die energetische Verwertung derzeit völlig unzureichend ist. Die bisher einzige und ver-

gleichsweise umfassende statistische Aufarbeitung erfolgt derzeit im Auftrag eines privaten 

Energieversorgungsunternehmens (EWI 2024a). Eine grundlegende Verbesserung der Energiesta-

tistik im Bereich Wasserstoff ist daher nach Auffassung der Expertenkommission dringend und 

auch zeitnah erforderlich. Die Expertenkommission regt dabei eine Vorgehensweise an, in der 

Wasserstoff und Wasserstoffderivate als zwei zusätzliche Sekundärenergieträger-Spalten in die 

ƴŀǘƛƻƴŀƭŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜōƛƭŀƴȊŜƴ ŀǳŦƎŜƴƻƳƳŜƴ ǿŜǊŘŜƴ ǳƴŘ ŘŀƴŜōŜƴ ŜƛƴŜ {ŀǘŜƭƭƛǘŜƴōƛƭŀƴȊ α²ŀǎǎŜǊπ

ǎǘƻŦŦά ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘ wird, in der nach dem Vorbild der Satellitenbilanz für erneuerbare Energien (vgl. 

AGEE-Stat 2024) eine differenziertere Darstellung der unterschiedlichen Derivate und ggf. auch 

eine Differenzierung nach erneuerbarem und CO2-armem Wasserstoff erfolgen und ggf. eine fei-

ner aufgegliederte Verwendungsstruktur dokumentiert werden kann. Eine entsprechende 

Anpassung des Energiestatistikgesetzes (EnStatG 2019) sowie der entsprechenden europäischen 

und internationalen Regelungen erscheint als dringend notwendig, die Einführung der o.g. Satel-

litenbilanz würde mit Blick auf die dafür notwendigen Anpassungszeiträume einen pragmatischen 

Ansatz auf nationaler Ebene bilden. 

4.4.2 Zukünftige Bedarfe der Sektoren 

238. Der Bedarf an klimafreundlichem Wasserstoff in Deutschland wird sich zukünftig dynamisch 

entwickeln und könnte bereits 2030 bei 40 - 75 TWh liegen (BMWK 2023). Zusätzlich ist der be-

stehende Wasserstoffbedarf von derzeit rund 42 TWh (Vorkrisenniveau ca. 50 TWh) zu 

berücksichtigen, der heute fast ausschließlich durch die Produktion von grauem Wasserstoff ge-

deckt wird (siehe Abbildung 4-6) und für den dargestellten Zeithorizont nur teilweise durch grünen 

oder blauen Wasserstoff ersetzt wird.   
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Abbildung 4-7: Prognostizierter Wasserstoffbedarf in 2030 nach Sektoren 

 

Anmerkung: Der Wasserstoffbedarf für die Produktion von Derivaten wird vereinfacht mit 1.67 TWhH2/TWhDerivat angenom-
men. 
Quellen: Eigene Darstellung basierend auf Prognos et al. (2021), dena (2021) und Nationaler Wasserstoffrat (2023). 

239. Abbildung 4-7 zeigt den erwartbaren klimafreundlichen Wasserstoffbedarf aus Sicht unter-

schiedlicher Studien. Hinzu kommen Bedarfe, die auch 2030 noch aus der Reformierung von 

Erdgas (grauer Wasserstoff) bedient werden und die mittelfristig durch klimafreundlichen Was-

serstoff ersetzt werden. Die Szenarien unterschieden sich nicht nur hinsichtlich der absoluten 

Menge, sondern auch bezüglich der Anwendungen in denen Wasserstoff zum Einsatz kommt. Kon-

sistent sind die Szenarien im Hinblick auf die überragende Bedeutung des industriellen Sektors, 

der jeweils für den größten Anteil der Bedarfe steht. Wasserstofforientierte Fördermaßnahmen 

(IPCEI-Projekte, Klimaschutzverträge, Treibhausgas-Quote etc.) sowie geplante und im Bau befind-

liche großskalige Elektrolyseprojekte bestätigen diese Einschätzung. Neben den Bedarfen an 

Wasserstoff, unterstellen sämtliche aufgeführte Szenarien auch den Einsatz von Wasserstoffderi-

vaten, die vorwiegend im schwer zu transformierenden Mobilitätssektor (v.a. Flug- und 

Schiffsverkehr) eingesetzt werden. Auch hier werden erste (wenn auch kleinere) Nachfragemen-

gen bereits im Jahr 2030 wirksam werden (Flugtreibstoff-Quote, erste Hochsee-Carrier mit 

Methanol- und Ammoniakantrieben). 

4.4.3 Inländische Erzeugung und Importbedarfe  

240. Die installierte Leistung von Elektrolyseuren betrug im Februar 2024 etwa 66 MW (2021: 48 

MW) (EWI 2024a). Mit einer Auslastung von 4.000 Stunden pro Jahr und einem Wirkungsgrad von 

65 % ergibt sich somit eine alternative H2-Produktion von knapp 0,2 TWh. Bisher wird also nur ein 
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Anteil von 0,4 % der Wasserstoffproduktion durch Elektrolyse abgedeckt. 66 MW entspricht we-

niger als 1 % der in der Fortschreibung der nationalen Wasserstoffstrategie avisierten inländischen 

Kapazität von 10 GW bis 2030.  

241. Bis zum Jahr 2030 geplante Elektrolyse-Projekte umfassen Kapazitäten in einer Größenord-

nung von etwa 10,1 GW (EWI 2024). Die geplanten und angekündigten Kapazitäten bis 2030 

erhöhen sich damit stetig: 12/2021: 2,6 GW, 7/2022: 5,6 GW, 2/2023: 8,1 GW, 11/2023: 8,7 GW 

(vgl. Abbildung 4-8) (EWI 2024a). Darin enthalten sind jedoch auch Projekte, die sich noch nicht 

im Bau, sondern in der Planungsphase befinden und für die zum Teil keine Investitionsentschei-

dung vorliegt, weshalb eine fristgerechte Realisierung nicht gesichert ist. Gleichzeitig ist es jedoch 

denkbar, dass Projekte bisher noch nicht öffentlich angekündigt wurden, deren Umsetzung bis 

2030 möglich ist.  

242. Bereits die bis 2030 geplanten 10 GW Elektrolyseleistung haben einen erheblichen Einfluss 

auf das deutsche Stromsystem. Es ist daher wichtig, dass diese Anlagen mittelfristig möglichst sys-

temdienlich allokiert und betrieben werden (vgl. Kapitel 3.4). Aus einer industrie- und 

regionalpolitischen Perspektive sollte in der Hochlaufphase jedoch eine Situation vermieden wer-

den, die den Aufbau von Elektrolyseuren in Süddeutschland ausschließt, wodurch grüner 

Wasserstoff in den genannten Regionen nicht zur Verfügung stehen könnte. Sowohl der Import 

von Wasserstoff und seinen Derivaten als auch der Auf- und Ausbau des deutschen Wasserstoff-

netzes reduziert mittelfristig den Bedarf an Elektrolyseleistung in Süddeutschland. 
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Abbildung 4-8: Angekündigte Elektrolyseprojekte bis 2030 

 

Quelle: EWI (2024). 

243. Zur Deckung der prognostizierten Bedarfe bereits im Jahr 2030 ist die avisierte inländische 

elektrolytische Erzeugung von 10 GW nicht ausreichend. Auch langfristig sind die Potentiale für 

die innerdeutsche Wasserstofferzeugung nicht ausreichend, um den Bedarf zu decken. Abbildung 

4-9 veranschaulicht den gemittelten Wasserstoffbedarf der vorgestellten Studien und stellt den 

Bedarfen die heutige Nettostromerzeugung aus fossilen und erneuerbaren Quellen gegenüber. 
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Abbildung 4-9: Strombedarf (einheimisch oder international) zur Deckung des für Deutsch-

land prognostizierten Bedarfs an grünem Wasserstoff 

 
Quellen: Eigene Darstellung basierend auf Prognos et al. (2021), dena (2021) und Nationaler Wasserstoffrat (2023) für den 
Wasserstoffbedarf sowie BNetzA (2024b) für die Stromerzeugung. 

244. Daher wird Deutschland sowohl auf Importe von erneuerbarem (grünem) als auch auf die 

Produktion oder den Import von CO2-armem (vor allem blauem) Wasserstoff oder den Import von 

aus grünem oder blauem Wasserstoff hergestellten Derivaten angewiesen sein. Vor diesem Hin-

tergrund plant die Bundesregierung eine Importstrategie für Wasserstoff und seine Derivate 

(Nationaler Wasserstoffrat 2024). Je nach tatsächlichem Bedarf (siehe Abbildung 4-10) ergibt sich 

allein bis 2030 ein Importbedarf von etwa 30 bis 90 TWh (Bauer et al. 2023; BMWK 2023) wobei 

bis 2045 eine erhebliche Steigerung der Importe zu erwarten ist, um die inländische Nachfrage zu 

decken.  
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Abbildung 4-10: Prognostizierter Wasserstoffbedarf in Deutschland in 2030 und 2045 

 
Anmerkungen: Der Bedarf an molekularem Wasserstoff ist blau dargestellt. Der zusätzliche Wasserstoffbedarf, der für die 
Produktion von nachgefragten Derivaten benötigt wird, ist schraffiert dargestellt. In der Grafik wird keine Aussage darüber 
getroffen, in welcher Form (gasförmig, flüssig oder Derivat) der Wasserstoff nach Deutschland importiert wird. Die heimische 
Wasserstoffproduktion (rot) wird für das Jahr 2030 über das Ziel des Zubaus von 10 GW Elektrolyseleistung der nationalen 
Wasserstoffstrategie abgeschätzt und für 2045 aus Prognosen zweier Studien (dena 2021; Prognos et al. 2021) übernommen. 
Der Wasserstoffbedarf für die Produktion von Derivaten wird vereinfacht mit 1,67 TWhH2/TWhDerivat angenommen. 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Prognos et al. (2021), dena (2021) und Nationaler Wasserstoffrat (2023). 

245. Die notwendigen Importe von Wasserstoffäquivalenten werden in unterschiedlicher Form 

und aus unterschiedlichen Regionen stattfinden. Der Import von gasförmigem Wasserstoff aus 

europäischen Nachbarstaaten in Skandinavien, Südwest- und Südosteuropa etc. kann dabei einen 

Teil der Importbedarfe decken. Darüber hinaus ist die Erschließung von Wasserstoffquellen au-

ßerhalb Europas notwendig. Neben den Importen aus mit Pipeline erreichbaren Nachbarregionen 

Deutschlands wird der globale Handel von Wasserstoff aufgrund langer Distanzen, der Kosten so-

wie erhöhter Versorgungssicherheit vor allem schiffsgebunden in Form von Derivaten wie 

Ammoniak, Methanol oder Naphtha und ggf. auch über verflüssigten Wasserstoff stattfinden. 

Auch anhand geplanter Projekte ist bereits absehbar, dass vor allem in der beginnenden Hochlauf-

phase Ammoniak eine Schlüsselrolle zufallen wird. Zum einen wird Ammoniak bereits heute 

weltweit gehandelt und zum anderen ist der technologische Reifegrad entlang der gesamten 
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Wertschöpfungskette vergleichsweise hoch. Demgegenüber besteht sowohl bei den kohlenstoff-

basierten Derivaten Methanol und Naphtha als auch bei verflüssigtem Wasserstoff zum Teil noch 

erheblicher Entwicklungsbedarf. Dies bezieht sich für Methanol und Naphtha unter anderem auf 

die für große Mengen notwendige CO2 Gewinnung aus der Luft (Direct Air Capture ς DAC) und für 

flüssigen Wasserstoff auf den großskaligen Transport des tiefkalten Energieträgers. Es ist daher zu 

erwarten, dass der Hochlauf des globalen Wasserstofftransports stark durch den Transportvektor 

Ammoniak geprägt sein wird und weiteren Derivaten frühestens Ende der 2030er Jahre eine grö-

ßere Bedeutung zukommen wird.  

246. Klimafreundlicher Wasserstoff und darauf basierende Derivate werden damit zukünftig zu 

einem wichtigen Baustein im Handel mit erneuerbaren Energien. Regionen und Länder mit beson-

ders guten Bedingungen für erneuerbare Energien können somit ein attraktives Geschäftsmodell 

für einen klimafreundlichen Energiehandel entwickeln, sofern die günstigen Produktionsbedin-

gungen in diesen Ländern mit günstigen Transportoptionen kombiniert werden können. 

Potentielle Exporteure klimafreundlicher Energieträger nach Deutschland und Europa sind neben 

den bestehenden erdgas- bzw. erdölfördernden Ländern Nordamerikas, Australien und dem Na-

hen Osten auch Staaten, die bisher nicht als Energielieferanten auftreten (vgl. Abbildung 4-11). 

Dazu zählen unter anderem Länder des globalen Südens. 

247. Die Expertenkommission empfiehlt, die Vielfalt der Lieferländer und -regionen zu erhöhen 

und eine diversifizierte Importstruktur anzustreben, die ausgewogene Lieferanteile aufweist. Ein 

vorrangiges Ziel sollte dabei die Minimierung der Marktkonzentration im Bereich der Importe von 

klimafreundlichem Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten sein. Beim Hochlauf der Was-

serstoffwirtschaft sollten diese Ziele von Beginn an berücksichtigt und entsprechende 

Maßnahmen sowie Instrumente entwickelt werden. 
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Abbildung 4-11:  Exportpotential für kostengünstigen grünen Wasserstoff nach Weltregio-

nen 

a) Exportpotential für kostengünstigen grünen Wasserstoff 

 

b) Regierungseffektivität und politische Freiheit 

 

Quellen: a) Eigene Darstellung basierend auf Deloitte (2023), Szenario 2050, und eigenen Einschätzungen. b) Eigene Darstel-
lung basierend auf Freedom House (2022) für politische Freiheit und World Bank (2023) für Regierungseffektivität 
(Government Effectiveness).  
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4.4.4 Globale Lieferketten 

248. Für die Transformation der deutschen Industrie hin zur Klimaneutralität ist in einigen Bran-

chen der Einsatz von Wasserstoff unverzichtbar. Darunter fallen unter anderem die Herstellung 

von Stahl oder chemischen Grundstoffen wie Methanol, Olefinen, Naphtha oder Ammoniak. Hinzu 

kommen aus technischen oder ökonomischen Gründen schwer zu elektrifizierende Anwendun-

gen, zum Beispiel bei der Produktion von Glas, Zement oder Kalk. Hier bieten sich aus heutiger 

Sicht auch wasserstoffbasierte Brennstoffe als zentrale Transformationsoption an. Der gesamte 

Wasserstoffbedarf des Industriesektors wird für 2045 auf etwa 130 ς 300 TWh geschätzt (Egerer 

et al. 2024; Nationaler Wasserstoffrat 2023; Prognos et al. 2021; dena 2021). Bei elektrolytischer 

Herstellung wären etwa 200 ς 460 TWh elektrische Energie (im In- oder Ausland) notwendig, um 

allein den Wasserstoffbedarf der Industrie zu decken. Zum Vergleich: Im Jahr 2023 lag die Net-

tostromerzeugung Deutschlands bei 448,5 TWh, wovon 251,2 TWh durch erneuerbare Quellen 

gedeckt wurden (BNetzA 2024). Aufgrund der geringeren Verfügbarkeit und der vergleichsweise 

hohen Kosten für die Wasserstoffproduktion in Deutschland ist der Import des Energieträgers not-

wendig. Zugleich werden chemische Rohstoffe wie Methanol, Naphtha oder Ammoniak, die heute 

großskalig in Deutschland produziert werden, als Energieträger für den globalen Handel mit er-

neuerbaren Energien diskutiert und sind teilweise wichtige klimaneutrale Energieträger für den 

Flugverkehr und die internationale Schifffahrt. 

249. Es ist somit wahrscheinlich, dass die Produktion von Grundstoffen (chemische Produkte, 

Stahl etc.) und möglicherweise auch die energieintensive Weiterverarbeitung in bevölkerungsrei-

chen Industrieländern mit geringem Potential und (selbst bei Vermeidung internationaler 

Transportkosten) vergleichsweise hohen Kosten für erneuerbare Energien wie Deutschland zu-

künftig abnehmen könnte (vgl. auch Abbildung 4-12). Dies führt zur Neuordnung bestehender 

Wertschöpfungsketten und stellt den Standort Deutschland vor erhebliche Herausforderungen. 

Neben der Erschließung günstiger europäischer Quellen durch die Entwicklung eines paneuropäi-

schen Pipelinenetzes sollte daher aus Sicht der Expertenkommission der globale Handel mit 

Derivaten (Methanol, Ammoniak, ggf. Eisenschwamm etc.) auch durch staatliches Handeln ange-

reizt werden, um den Rückgang industrieller Aktivitäten in den betroffenen Sektoren zu 

reduzieren.  
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Abbildung 4-12:  Gestehungskosten von Ammoniak, High Value Chemicals (HVC) und Stahl 

nach Standort der einzelnen Prozessschritte, angegeben in Relation zur Produktion in Deutsch-

land 

a) Ammoniak 

 

b) High Value Chemicals 
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c) Stahl 

 

Anmerkung: 5ŀǎ α9ndprodukt Importά {ȊŜƴŀǊƛƻ ǳƴǘŜǊǎǘŜƭƭǘΣ Řŀǎǎ ǎŅƳǘƭƛŎƘŜ tǊƻŘǳƪǘƛƻƴǎǎŎƘǊƛǘǘŜ ŀƴ ŜƛƴŜƳ hǊǘ Ƴƛǘ ƘŜǊǾƻǊǊŀπ
genden Bedingungen für erneuerbare Energien stattfinden und das Endprodukt nach Deutschland transportiert wird. Dem 
αProduktion in DEά {ȊŜƴŀǊƛƻ ƭƛŜƎǘ ȊǳƎǊǳƴŘŜΣ Řŀǎǎ Řŀǎ 9ƴŘǇǊƻŘǳƪǘ ǳƴŘ ǎŅƳǘƭƛŎƘŜ ½ǿƛǎŎƘŜƴǇǊƻŘǳƪǘŜΣ ǿƛŜ ŘƛŜ ǎŜƘǊ ŜƴŜǊƎƛŜƛƴπ
tensive Wasserstoffherstellung in Deutschland produziert werden. In den übrigen Szenarien wird unterstellt, dass entweder 
der Wasserstoff (schiffsbasiert) oder ein wasserstoffbasiertes Zwischenprodukt aus der Region mit den hervorragenden Be-
dingungen für erneuerbare Energien nach Deutschland exportiert wird. Die Studien untersuchen zum Teil unterschiedliche 
Zieljahre. Im Fall von Frontier Economics werden ausschließlich die Energiekosten dargestellt. Für jede Studie werden die 
Gestehungskosten auf die Kosten der Produktion in Deutschland normiert. 
Quellen: Eigene Darstellung basierend auf Lopez et al. (2023), Frontier Economics & IW (2018), Galimova et al. (2023) und 
Egerer et al. (2024). 

4.4.5 Die Rolle von blauem Wasserstoff 

250. Die Produktion von grünem Wasserstoff steht immer in Konkurrenz zur direkten Nutzung 

des erneuerbaren Stroms und kann daher dazu führen, dass die Defossilisierung anderer Prozesse 

verlangsamt wird. Darüber hinaus sind die Elektrolyseurproduktionskapazitäten bisher bei weitem 

nicht ausreichend, um den wachsenden Wasserstoffbedarf global zu bedienen. 2022 betrug die 

weltweite Elektrolyseurproduktionskapazität gerade einmal 13 GW/a, wobei davon etwa die 

Hälfte auf Standorte in China zurückgeht. Sollten alle bis 2030 angekündigten Produktionskapazi-

täten für Elektrolyseanlagen realisiert werden, könnte die weltweite Kapazität auf 155 GW/a 

steigen. Allerdings haben nur 8 % der angekündigten Produktionskapazitäten die finale Investiti-

onsentscheidung erreicht oder befinden sich im Bau (IEA 2023). Bei einer ausschließlichen 
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Fokussierung auf grünen Wasserstoff ist es daher wahrscheinlich, dass sowohl im globalen als auch 

deutschen und europäischen Kontext und vor allem für den kurz- und mittelfristigen Zeithorizont 

die notwendigen Mengen weder rechtzeitig noch kostengünstig zur Verfügung stehen. Die 

dadurch zu erwartende geringere Auslastung der Infrastrukturen kann zu weiteren Kostensteige-

rungen für Endkunden oder der Notwendigkeit von hohen Subventionen für die 

Netzinfrastrukturen führen. Daher werden für den schnellen und kostengünstigen Hochlauf der 

Wasserstoffwirtschaft neben grünem Wasserstoff auch klimafreundlicher Wasserstoff aus ande-

ren Herstellungsrouten notwendig sein. 

251. Insbesondere blauer Wasserstoff, der aus Erdgas gewonnen wird, wobei die bei dessen Her-

stellung entstehenden CO2-Emissionen zu einem sehr großen Teil sequestriert werden können, 

kann für Deutschland einen wichtigen Baustein für die Skalierung der verfügbaren Wasserstoff-

menge darstellen. Die Technologie ist bereits weit entwickelt. Selbst unter Beachtung der 

Restriktionen im Bereich der CO2-Infrastrukturen bzw. der CO2-Einspeicherungsinfrastrukturen 

kann relativ zeitnah blauer Wasserstoff in signifikanten Mengen und zu vergleichsweise niedrigen 

Kosten (siehe Abbildung 4-14) zur Verfügung stehen. Die THG-Emissionen von blauem Wasserstoff 

können sich je nach Produktionstechnologie, den Systemgrenzen der Betrachtung sowie den Emis-

sionen bei Erdgasförderung und -transport jedoch erheblich unterscheiden. Die Erfassung als auch 

die Bepreisung von THG-Emissionen entlang der gesamten Logistikkette sind daher eine wichtige 

Voraussetzung für den Einsatz von blauem Wasserstoff und wichtige Instrumente, um die Trans-

parenz und die Akzeptanz für blauen Wasserstoff in Deutschland und Europa zu erhöhen. 

Aufgrund der Treibhausgasemissionen, die beim Transport von Erdgas anfallen (z. B. Erdgasver-

brauch der Kompressorstationen; vgl. auch ifeu 2023), kann die Produktion von blauem 

Wasserstoff nahe der Erdgasvorkommen zu einer größeren Reduktion der THG-Emissionen führen 

(Schippert et al. 2022; Shirizadeh et al. 2023). Allerdings ist der Pipelinetransport von Wasserstoff 

auch aufgrund der geringeren Energiedichte mit höheren spezifischen Energiebedarfen und Kos-

ten verbunden als bei Erdgas. Sollte blauer Wasserstoff auch in Deutschland produziert werden, 

wäre dafür die Schaffung einer CO2-Infrastruktur zur Sequestrierung und je nach Standort der An-

lagen auch zum Transport des CO2 notwendig. Der Bau einer CO2-Infrastruktur stellt jedoch in 

einigen Bereichen eine No-Regret Maßnahme dar, da eine solche Infrastruktur auch zukünftig für 

nicht zu dekarbonisierende Industrien wie die Produktion von Zement und Kalk oder der Müllver-

brennung geplant und entwickelt werden muss. Die Bundesregierung plant hierfür eine Carbon-

Management-Strategie, die 2024 veröffentlicht werden und die rechtlichen und ökonomischen 

Rahmenbedingungen für einen erfolgreichen Hochlauf für CCS und CCU Technologien identifizie-

ren soll.18 

 
18  Am 26. Februar wurden die Eckpunkte der Bundesregierung für eine Carbon Management-Strategie veröffentlicht, siehe 
BMWK (2024).  
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4.4.6 Wasserstoff-Netze und -Infrastruktur 

252. Für den Wasserstoff-Hochlauf in Deutschland und Europa bildet der Aufbau einer Pipeline-

Infrastruktur einen zentralen Ermöglichungsfaktor. Nach einer Vielzahl von konzeptionellen Vor-

arbeiten (v.a. der ersten Konzeptentwürfe der deutschen Ferngasnetzbetreiber sowie des sog. 

European Hydrogen Backbone und dena (2022) zum Amortisationskonto) hat der Aufbau eines 

weiträumigen Transportnetzes für Wasserstoff in Deutschland 2023 eine neue Phase erreicht. Auf 

Grundlage des § 28r EnWG und unter Nutzung der Fristverlängerung haben die Ferngasnetzbe-

treiber bis spätestens zum 21. Mai 2024 den Antrag mit Maßnahmen zur Errichtung des 

Wasserstoff-Kernnetzes mit Zielhorizont 2032 vorzulegen. Ein entsprechender Entwurf für ein 

deutsches Wasserstoff-Kernnetz wurde bereits (bis zum 8. Januar 2024) konsultiert und befindet 

sich in der Überarbeitung. Nach Einreichung des angepassten Entwurfs erfolgt eine weitere Betei-

ligungsphase und anschließend die Genehmigung des Wasserstoff-Kernnetzes. 

253. Der Entwurf für das Wasserstoff-Kernnetz beruht vor allem auf der Anbindung der großen 

industriellen Wasserstoffverbraucher, der potentiellen Wasserstoffverbraucher im Bereich der 

Stromwirtschaft, der Wasserstoffspeicher sowie der Importkorridore (vgl. Abbildung 4-13). Für 

Verbraucher im Bereich der Stromwirtschaft wurden dem Entwurf vor allem die bestehenden 

Standorte großer Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen zugrunde gelegt. Der Entwurf vom November 

2023 (FNB Gas 2023) umfasst:  

¶ eine Wasserstoff-Einspeiseleistung von 101 GW, davon entfallen 57 % auf Importe (Kapa-

zität der Grenzübergangspunkte); 

¶ eine Wasserstoff-Ausspeiseleistung von 87 GW, davon entfallen 62 GW auf die Stromer-

zeugung, 10,3 GW auf IPCEI, PCI- und Reallabor-Projekte sowie 7,8 GW auf die Eisen- und 

Stahlindustrie; 

¶ eine Ausspeisemenge von 236 TWh (bezogen auf den Heizwert19), davon entfallen 56 % 

auf die Stromerzeugung (KWK-Anlagen) sowie 18 % auf die Eisen- und Stahlindustrie; 

¶ Leitungen mit einer Gesamtlänge von ca. 9.700 km, davon 58 % umgestellte Erdgasleitun-

gen; 

¶ ein Investitionsvolumen von ƛƴǎƎŜǎŀƳǘ мфΣу aǊŘΦ ϵΣ ŘŀǾƻƴ Ŝƴǘfallen 17 % auf die Umstel-

lung von Erdgas-Pipelines sowie 9 % auf die Errichtung von Verdichterstationen und 74 % 

auf die Errichtung von neuen Leitungen. 

  

 
19  Im Antragsentwurf der Gas-Fernleitungsnetzbetreiber werden die Durchsatzmengen bezogen auf den Brennwert ausgewie-
sen. Die entsprechende Gesamtdurchsatzmenge beträgt in dieser Metrik 279 TWh. 
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Abbildung 4-13: Entwurf für das Wasserstoff-Kernnetz (Planungsstand November 2023) 
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Quelle: Eigene Darstellung basierend auf FNB Gas (2023). 

254. Das Wasserstoff-Kernnetz ist erkennbar nach dem Vorsorgeprinzip und zu wesentlichen Tei-

len auf Grundlage politischer Erwägungen konzipiert und reflektiert vergleichsweise große 

Durchsatzmengen für die Stromerzeugung und die Einbeziehung großer Teile Deutschlands, ein-

schließlich Ost- und Süddeutschlands. Mit einem Abstand von bis zu 20 km zum derzeit geplanten 

Kernnetz würden ca. 40 % der Fläche Deutschlands abgedeckt (E.ON Hydrogen 2024). Gerade an-

gesichts der aktuellen Entwicklung zur Kraftwerkstrategie (vgl. Kapitel 6.1) und der damit bisher 

vorgesehenen breitflächigeren Einphasung der Wasserstoffverstromung erst ab 2035 entsteht die 

Herausforderung eines dynamischen Planungs- und Umsetzungsprozesses für das Wasserstoff-

Kernnetz. Die Expertenkommission empfiehlt daher, die grundsätzliche Planung des Wasserstoff-

Kernnetzes zwar im gesamten Umfang weiterzutreiben, mit Blick auf die Umsetzung jedoch eine 

Abstufung zwischen den regelmäßig ermittelten Bedarfswahrscheinlichkeiten (auch bezüglich Ab-

nahme, Importen und Transiten) vorzunehmen und die entsprechenden Investitionen dynamisch 

auszulösen. Grundlage dafür könnten die ab 2025 alle zwei Jahre zu erstellenden Netzentwick-

lungspläne Gas und Wasserstoff (§ 15a EnWG) sein, die nach dem Wasserstoff-Kernnetz die zweite 

Stufe der Wasserstoffnetzplanung auf der Fernleitungsebene bilden und die sich in den erprobten 

Prozeduren und institutionellen Arrangements der Netzentwicklungsplanungen für Strom und Gas 

vollziehen sollen (§§ 15a-e der geplanten Änderung des EnWG, vgl. Bundesregierung 2024). Ab 

dem Jahr 2026 sollen im Rahmen der geplanten Änderung des ENWG in zweijährigem Rhythmus 

(jeweils zum 30.09.) Umsetzungsberichte zum Netzentwicklungsplan Gas und Wasserstoff vorge-

legt und konsultiert werden. Der erste Umsetzungsbericht soll auch Angaben zum 

Umsetzungsstand des Wasserstoff-Kernnetzes enthalten. 

255. Die Entwicklung des Wasserstoffnetzes vollzieht sich unter der Rahmenbedingung erhebli-

cher Unsicherheiten. Diese resultieren aus den sehr dynamischen technischen, wirtschaftlichen, 

aber auch regulatorischen bzw. förderpolitischen Entwicklungen, da sich der Hochlauf der Was-

serstoffwirtschaft in nahezu allen Wertschöpfungsstufen absehbar in einem förderintensiven 

Umfeld vollziehen wird. Damit entstehen nicht nur erhebliche Unsicherheiten für die Planung von 

Investitionen, sondern auch für deren Refinanzierung. Jenseits der Förderung erster Infrastruktur-

projekte (z. B. durch diverse IPCEI-Projekte) soll in Deutschland zur Vermeidung prohibitiv hoher 

Netznutzungsentgelte in der Anfangsphase und zur Risikominderung mit Blick auf den gesamten 

Hochlauf der Infrastrukturinvestitionen ein spezifisches FinanzƛŜǊǳƴƎǎƳƻŘŜƭƭ όα!ƳƻǊǘƛǎŀǘƛƻƴǎπ

ƪƻƴǘƻάύ eingerichtet werden. Die geplante gesetzliche Regelung zum Amortisationskonto beruht 

auf folgenden Kernelementen: 

¶ Durch die Bundesnetzagentur wird ein Hochlaufentgelt für die bundeseinheitlichen Netz-

nutzungsentgelte des Wasserstoff-Kernnetzes festgelegt, das alle drei Jahre überprüft 

wird und so bemessen ist, dass es die Netzkosten über die Laufzeit bis zum 31.12.2055 

abdeckt, diese aber intertemporal allokiert werden. 
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¶ Differenzen zwischen den kalenderjährlichen Hochlaufentgelten und den genehmigten 

Kosten der Wasserstoff-Kernnetzbetreiber werden zulasten oder zugunsten eines sog. 

Amortisationskontos verbucht. 

¶ Wenn das Amortisationskonto mit Ablauf des 31.12.2055 (oder bei Kündigung des Amor-

tisationskontos durch die Bundesregierung) einen Fehlbetrag aufweist, verbleibt ein 

Selbstbehalt bei den Kernnetzbetreibern und der Rest wird aus dem Bundeshaushalt aus-

geglichen. 

¶ Wenn das Amortisationskonto nicht mehr ausgeglichen werden kann, (festgestellt durch 

ein wissenschaftliches Gutachten), kann das Finanzierungsmodell durch die Kündigung des 

Amortisationskontos beendet werden, erstmals zum 31.12.2038 zum Ablauf des jeweili-

gen Folgejahres. Der Selbstbehalt der Wasserstoff-Kernnetzbetreiber wird bei einer 

Kündigung des Amortisationskontos in Abhängigkeit vom zeitlichen Abstand zum Endjahr 

2055 reduziert. 

Die Expertenkommission hält dieses Finanzierungsmodell für einen pragmatischen und geeigne-

ten Weg, robuste infrastrukturseitige Voraussetzungen für einen ambitionierten 

Wasserstoffhochlauf im Kontext vielfältiger Unsicherheiten zu schaffen. 

256. Für die Anbindung der relevanten Wasserstoffverbraucher ist jedoch der Aufbau des Was-

serstoff-Kern- bzw. eines darauf aufbauenden Wasserstoff-Fernleitungsnetzes nicht hinreichend. 

Es besteht Regelungsbedarf für Anschlussleitungen an das Fernleitungsnetz (deren Kosten nach 

den bisherigen Regelungen der §§ 38 und 39 EnWG von den Verbrauchern zu tragen sind) sowie 

für die Teile des Wasserstoff-Verteilnetzes, die ggf. für die Versorgung weiterer Verbraucher not-

wendig sind. Die Expertenkommission vertritt die Auffassung, dass der regulative Rahmen für 

Anschlussleitungen (nach dem Vorbild der Regelungen für Erdgas) sehr schnell geschaffen werden 

kann und muss, dass aber auch für die deutlich komplexeren Fragen im Bereich der Wasserstoff-

Verteilnetze schnellstmöglich geeignete Regelungen konzipiert und umgesetzt werden müssen, 

ggf. in einer ersten Phase auch auf der Basis von Einzelfallprüfungen. 

257. Auch wenn für die Planung und Finanzierung des Wasserstoff-Kernnetzes in Deutschland 

zielführende und pragmatische Lösungen gefunden worden sind, bleiben die gleichen Herausfor-

derungen für die Entwicklung der grenzüberschreitenden und europäischen Wasserstoff-

Netzinfrastrukturen bestehen. Hier besteht weiterhin dringender Handlungsbedarf im Bereich ei-

nes deutlich verstärkten Dialogs innerhalb Europas wie auch mit den in Pipeline-Reichweite 

befindlichen potentiellen Exportregionen. Die Expertenkommission empfiehlt, auch hier Finanzie-

rungsmodelle mit intertemporaler Kostenallokation auch für grenzüberschreitende und 

europäische Projekte schnell und intensiv zu prüfen. 

258. Die Expertenkommission weist weiterhin darauf hin, dass mit Blick auf Wasserstoffinfra-

strukturen nicht nur Pipeline-Infrastrukturen sondern auch Hafen-Infrastrukturen (auch für 

Wasserstoffderivate) und andere Verteilinfrastrukturen (Lkw-, Bahn- oder andere Transportmodi) 
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von erheblicher Bedeutung sein können (vgl. z. B. Spillmann et al. 2024). Auch wenn diese Infra-

strukturen überwiegend nicht der regulierten Infrastruktur zuzurechnen sind, besteht hier auf der 

strategischen und der konzeptionellen Ebene Handlungs- und Klärungsbedarf. 

259. Für den Ausbau der Wasserstoff-Infrastrukturen kommt nicht nur dem Pipeline-Netzwerk 

und den Import-Infrastrukturen, sondern auch einem hinreichend dimensionierten System von 

Wasserstoff-Speichern eine herausragende Bedeutung zu. Dies gilt insbesondere vor dem Hinter-

grund des Sachverhalts, dass das zeitliche Profil des Wasserstoffbedarfs noch wesentlich stärker 

als im heutigen Erdgassystem durch hohe Spitzenbedarfe und hohe Lastgradienten (verursacht 

vor allem durch die Residiuallastdeckung mit Wasserstoffkraftwerken) geprägt sein wird. Hinsicht-

lich der Potentiale, Kapazitäten, Kosten, der Konkurrenz mit anderen Flexibilitätsoptionen im 

Wasserstoff- bzw. Energiesystem sowie der Regulierung von Wasserstoffspeichern bestehen je-

doch noch viele Unsicherheiten bzw. ist noch eine Reihe von Fragen zu klären (The Oxford Institute 

for Energy Studies 2023, EWI 2024b). Die Expertenkommission hält eine umfassende Adressierung 

der Wasserstoffspeicherung in der geplanten Speicherstrategie der Bundesregierung für dringend 

notwendig. 

4.4.7 Gestehungskosten und Preise 

260. Für die Rolle von Wasserstoff in einem klimaneutralen Energie- und Produktionssystem ist 

die Entwicklung der Kosten und Preise von entscheidender Bedeutung. Die Kosten von Wasser-

stoff werden dabei maßgeblich durch die Kosten der jeweiligen Basisenergieträger (Stromkosten 

für die Elektrolyse und Erdgaskosten für die Produktion von blauem Wasserstoff) bestimmt. Typi-

scherweise betragen diese variablen Kostenbestandteile für grünen Wasserstoff mehr als zwei 

Drittel der gesamten Erzeugungskosten. Obwohl die technologische Entwicklung, die produktions-

seitige Skalierung und ein zunehmend intensiver Wettbewerb unter den Anlagenherstellern v.a. 

bei Elektrolyseanlagen zukünftig eine deutliche Senkung der Investitionskosten erwarten lässt 

bzw. diese Kostensenkungen notwendig sind, wird die Reduktion der Investitionskosten für Elekt-

rolyseanlagen bei hohen Volllaststunden nur einen begrenzten Beitrag zur Minderung der 

Vollkosten von Wasserstoff leisten können. Gleiches gilt für die Senkung der projektspezifischen 

Kapitalkosten (Weighted Average Costs of Capital ς WACC). Bei niedrigen Vollaststunden bilden 

die Investitions- und Finanzierungskosten jedoch einen erheblichen Teil der Vollkosten. 

261. Für blauen Wasserstoff sind die investitionsseitigen Kostensenkungspotentiale geringer, 

gleichzeitig liegt der Anteil der Erdgaseinstandskosten hier mit gut 50 % auf einem niedrigeren 

Niveau. 
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Abbildung 4-14: Wasserstoffgestehungskosten nach Technologie für 2022 und 2030  

 

Anmerkung: Die Kosten, die aus der CO2-Bepreisung resultieren (ср ϵκǘ in 2022 ϧ мол ϵκǘ ƛƴ нлолύ werden schraffiert darge-
stellt. Weitere Annahmen: Gaspreis: 50-мрл ϵκa²Ƙ όнлннύΣ ол-пл ϵκa²Ƙ όнлолύΤ /hн tǊŜƛǎΥ ур ϵκǘ όнлннύΣ мол ϵκǘ όнлолύΣ 
CCS-Abscheiderate 85 % (2022 & 2030); LCOE Wind Onshore: 23-мнм ϵκa²Ƙ όнлноύΣ но-ммн ϵκa²Ƙ όнлолύΤ YŀǇŀȊƛǘŅǘǎŦŀƪǘƻǊ 
Wind Onshore: 15-53 % (2023 & 2030); LCOE Wind Offshore: 47-нлф ϵκa²Ƙ όнлннύΣ ну-ммс ϵκa²Ƙ όнлолύΤ YŀǇŀȊƛǘŅǘǎŦŀƪǘƻǊ 
Wind Offshore: 32-67 % (2022 & 2030); LCOE PV: 20-ммн ϵκa²Ƙ όнлннύΣ мн-тп ϵκa²Ƙ όнлолύΤ YŀǇŀȊƛǘŅǘǎŦŀƪǘƻǊ t±Υ мн-35 % 
(2022 & 2030); CAPEX Elektrolyseur: 995-м рнр ϵκƪ² όнлннύΣ 586-фмм ϵκƪ² όнлолύ; Zinssatz: 6 %. 
Quelle: Eigene Berechnung und Darstellung in Anlehnung an IEA (2023). 

262. Entscheidend für die Kosten und damit die Wettbewerbsfähigkeit von grünem Wasserstoff 

sind damit vor allem die Kosten des für die Elektrolyse eingesetzten Stroms, insbesondere des 

Stroms, der die Einstufung des erzeugten Wasserstoffs als erneuerbaren Wasserstoffs erlaubt (vgl. 

Kapitel 4.4.8). Abbildung 4-14 zeigt die Wasserstofferzeugungskosten für grünen und blauen Was-

serstoff für verschiedene Konstellationen und die Zeithorizonte 2022 und 2030. Es wird deutlich, 

dass bei günstigen Einstandskosten für Strom (20 bis 3л ϵκa²Ƙύ bzw. Erdgas (30 ϵκa²Ƙύ Ge-

samtkoǎǘŜƴ ŘŜǊ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦƘŜǊǎǘŜƭƭǳƴƎ Ǿƻƴ н ϵκƪƎ I2 erreicht werden können. Bei 

vergleichsweise hohen Kosten für regenerativ erzeugten Strom όƎǊǀǖŜǊ млл ϵκa²Ƙύ ōŜǘǊŀƎŜƴ ŘƛŜ 

Vollkosten der Wasserstofferzeugung ŘŜǳǘƭƛŎƘ ǸōŜǊ мл ϵκƪƎ I2. 
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Abbildung 4-15: Kosten- und Preisindizes für Wasserstoff 

 

Anmerkungen: Der HydexPlus Green ist ein Vollkostenindikator für elektrolytisch erzeugten grünen Wasserstoff, HydexPlus 
Blue ist ein Vollkostenindikator für blauen Wasserstoff. Abkürzungen: NLD = Niederlande, UK = Vereinigtes Königreich, Saudi 
Arab = Saudi-Arabien, Alk = alkalische Elektrolyse, PEM = Polymerelektrolytmembran-Elektrolyse, ATR+ = Autotherme Erd-
gasreformierung mit CO2-Abspaltung.   

Quellen: E-Bridge (2024), S&P Global Inc. (2024), EEX AG (2023), eigene Berechnungen. 

263. Abbildung 4-15 verdeutlicht diese Situation anhand eines Vergleiches verschiedener Kosten- 

und Preisindizes unterschiedlicher Marktdatenanbieter: 

¶ Die Vollkostenindikatoren HydexPlus Green und HydexPlus Blue von E-Bridge für Deutsch-

land lagen in den letzten Monaten in der Bandbreite von 5,60 bis 8,70 ϵκƪƎ I2 (168 bis 

261 ϵκa²Ƙ). Der Kostentrend folgte dabei klar den rückläufigen Stromkosten auf den 

Großhandelsmärkten. 

¶ Der transaktionsbasierte Preisindikator Hydrix der Energiebörse EEX für Deutschland 

schwankte seit Mitte 2023 ǳƳ ²ŜǊǘŜ Ǿƻƴ тΣрл ϵκƪƎ H2 (ннр ϵκ MWh) bei insgesamt leicht 

rückläufiger Tendenz.  

¶ Die Kostenindikatoren von S&P/Platts für verschiedene Standorte (weltweit) liegen für 

grünen Wasserstoff und Produktionsstandorte in Nordwesteuropa in der zweiten Jahres-

hälfte 2023 bei Werten in der BŀƴŘōǊŜƛǘŜ Ǿƻƴ рΣлл ōƛǎ тΣрл ϵκƪƎ I2 (мрл ōƛǎ ннр ϵκa²Ƙ) 

und folgen etwa den Dynamiken des HydexPlus Green und des Hydrix. Für blauen Wasser-

stoff liegen die Erzeugungskosten der Reformierungsanlagen bei etwa 2,р ϵκƪƎ I2, wobei 

hier noch Kosten für den Abtransport und die Speicherung des CO2 Ǿƻƴ Ŝǘǿŀ м ϵκƪƎ I2 

ŀǳŦȊǳǎŎƘƭŀƎŜƴ ǎƛƴŘ ǳƴŘ ǎƛŎƘ ŘŜƳŜƴǘǎǇǊŜŎƘŜƴŘ YƻǎǘŜƴ Ǿƻƴ ŎŀΦ оΣрл ϵκƪƎ I2 όмлр ϵκa²Ƙύ 
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ergeben. Als Vergleichswert für Erzeugungsstandorte mit günstigen Produktionsbedingun-

gen für grünen Wasserstoff zeigt die Abbildung 4-15 die Kostenindikatoren für Saudi-

Arabien, die für die letzten Monate in der Bandbreite von 3,00 ōƛǎ оΣул ϵκƪƎ I2 (90 bis 114 

ϵκa²Ƙύ lagen. Die Bereitstellung frei deutscher Grenze würde jedoch noch zu erheblichen 

Transportkosten führen. 

264. Neben den Erzeugungskosten müssen jedoch sowohl im internationalen Raum als auch in 

der EU teilweise noch erhebliche und marktweite Subventionen in Betracht gezogen werden. 

Diese Subventionen können im Kontext des US Inflation Reduction Act (IRA) bis zu 3 US-$/kg H2 

(нΣту ϵκƪƎ I2 bzw. уо ϵκa²Ƙύ betragen. In der EU beläuft sich die Förderung über das marktweit 

angelegte Instrument der kostenlosen Zuteilung von Emissionszertifikaten des EU-ETS an Elektro-

lyseanlagen auf лΣпл ōƛǎ лΣсл ϵκƪƎ I2 (abhängig vom CO2-Preis sowie dem Abschmelzen der 

kostenlosen Zuteilung an Wasserstofferzeugungsanlagen im EU-ETS). 

265. Eine größere Rolle bzw. eine größere Herausforderung als Förderinstrumente wie der IRA 

stellen jedoch die vergleichsweise hohen Preise für (grünen) Strom und Erdgas in Europa dar. Da-

her sind ein stärkerer Ausbau der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und deren 

fortgesetzte Kostensenkung bzw. die Erschließung kostengünstiger Erzeugungsstandorte in Eu-

ropa sowie eine Beschleunigung beim Ausbau der Netzinfrastrukturen und der Bereitstellung von 

Flexibilitäten im Stromsystem dringend nötig (SVRW und CAE 2023). 

266. Die Expertenkommission weist schließlich darauf hin, dass die Analyse von Kostenent-

wicklungen der Wasserstofferzeugung noch keine direkten Rückschlüsse auf die zukünftigen 

Preise im Wasserstoffmarkt erlauben, die sich an den Kostenniveaus und Kostenstrukturen der 

jeweiligen Grenzanbieter orientieren werden (vgl. Wietschel et al. 2021). Die Herstellung von 

größtmöglicher Preistransparenz ist deshalb gerade in der Marktinitialisierungsphase von heraus-

ragender Bedeutung. Idealerweise werden diese Daten durch geeignete wettbewerbliche 

Beschaffungs- und Vergabeinstrumente oder durch Energiebörsen oder andere Marktdatenanbie-

ter offengelegt. Wenn diese Situation nicht schnell erreicht werden kann, können nach Auffassung 

der Expertenkommission im förderintensiven Umfeld des Markthochlaufs Berichtspflichten der 

geförderten Unternehmen zu Mengen- und Preisgerüsten abgeschlossener Verträge und deren 

anonymisierte Auswertung und Veröffentlichung eine wichtige Übergangsrolle bei der Herstellung 

von Preistransparenz spielen. 

4.4.8 Zertifizierung von Wasserstoff und seinen Derivaten 

267. Die Gestehungskosten klimaneutralen Wasserstoffs sind derzeit zum Teil noch deutlich hö-

her als bei der Herstellung über konventionelle Produktionsrouten. Langfristig ist durch 

Lerneffekte z. B. bei Elektrolyseuren oder erneuerbaren Energieanlagen und steigenden CO2-Prei-

sen eine Annäherung der Gestehungskosten von konventionellem und klimaneutralem 

Wasserstoff zu erwarten. Um einen zügigen Hochlauf der Wasserstoffwirtschaft bereits jetzt an-

zureizen, sind jedoch in der Hochlaufphase weitere Instrumente notwendig, die angebots- 
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und/oder nachfrageseitig ansetzen. Grundlage hierfür ist die Definition und die Zertifizierung von 

klimaneutralem Wasserstoff. Im Folgenden soll auf Instrumente verschiedener Wirtschaftsräume 

eingegangen werden. 

 

Delegierte Rechtsverordnung der EU zu Anforderungen an erneuerbaren Wasserstoff 

268. Im Februar 2023 wurden von der EU-Kommission mittels einer delegierten Rechtsverord-

nung zu Artikel 27 und 28 RED II die Kriterien für die Definition erneuerbaren Wasserstoff 

vorgelegt. Die delegierte Rechtsverordnung (EU) 2023/1184 ist im Juli 2023 in Kraft getreten und 

setzt den Rahmen für den Hochlauf der erneuerbaren Wasserstoffwirtschaft in der Europäischen 

Union und gilt sowohl für in der EU erzeugten Wasserstoff als auch in Nicht-EU-Ländern erzeugten 

Wasserstoff, der direkt oder als Derivat in die EU eingeführt wird (Europäische Kommission 

2023a). Danach dürfen die Emissionen von erneuerbarem Wasserstoff 3,38 kg CO2eq/kgH2 nicht 

überschreiten. Für die Qualifizierung als erneuerbarer Wasserstoff werden unterschiedliche Anla-

gen bzw. Projektkonstellationen unterschieden, siehe Abbildung 4-16. Neben der Option einer 

Inselversorgung (ohne Netzanschluss) oder dem Betrieb am gleichen Netzknoten wird zwischen 

unterschiedlichen Varianten des Strombezugs aus dem Netz unterschieden. Soweit der Anteil er-

neuerbarer Energien in der entsprechenden Gebotszone nicht über 90 % liegt, muss die 

Stromversorgung für die Wasserstoffproduktion über PPAs erfolgen, für die im Zeitverlauf stei-

gende Anforderungen an die in der RED niedergelegten Kriterien der Zusätzlichkeit, der 

Gleichzeitigkeit und des räumlichen Zusammenhangs gestellt werden. Damit soll die Systemin-

tegration der elektrolytischen Wasserstofferzeugung verbessert werden. So darf die liefernde 

regenerative Stromerzeugungsanlage ab 2028 maximal drei Jahre vor der Elektrolyseanlage in Be-

trieb genommen worden sein, muss ab 2030 eine Gleichzeitigkeit von Erzeugung und Verbrauch 

auf Stundenbasis nachgewiesen werden und muss die Erzeugung in der gleichen Gebotszone er-

folgen (bzw. sind bestimmte Anforderungen für Lieferungen aus benachbarten Gebotszonen zu 

erfüllen). In der Übergangsphase bis 2027 bzw. 2029 gelten weniger strikte Anforderungen (z. B. 

der monatliche Mengenabgleich zwischen Erzeugung und Verbrauch). Die hohen rechtlichen An-

forderungen an die Betreiber (siehe Abbildung 4-16) erhöhen die Produktionskosten bzw. 

verteuern den Wasserstoff-Hochlauf und können ihn ggf. verlangsamen, auch wenn die Analysen 

zum Ausmaß dieser Effekte zu unterschiedlichen Einschätzungen kommen (vgl. z. B. Brauer et al. 

2022; Frontier Economics 2021; Giovanniello et al. 2024; Ruhnau und Schiele 2023; Schlund und 

Theile 2022). DǊǳƴŘǎŅǘȊƭƛŎƘ ǿŜƛǎǘ ŘƛŜ 9ȄǇŜǊǘŜƴƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ ŘŀǊŀǳŦ ƘƛƴΣ Řŀǎǎ ǎƛŎƘ ŘƛŜ αDǊǸƴŜ 9ƛƎŜƴπ

ǎŎƘŀŦǘά Ǿƻƴ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ƭŜǘȊǘƭƛŎƘ ƴǳǊ ŀǳŦ ŘŜǊ {ȅǎǘŜƳŜōŜƴŜ ōŜǿŜǊǘŜƴ ƭŅǎǎǘ ǳƴŘ ŘƛŜ ½ǳƻǊŘƴǳƴƎ Ǿƻƴ 

regenerativ erzeugtem Strom zu bestimmten Wasserstofferzeugungsprojekten zumindest als 

problematisch anzusehen ist. Dies gilt auch und besonders im Kontext vergleichsweise rascher 

Umstellungspfade des europäischen Stromerzeugungssystems in Richtung Klimaneutralität.  
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Abbildung 4-16: Optionen zur Erzeugung erneuerbaren Wasserstoffs nach delegierte Ver-

ordnung (EU) 2023/1184 

 

Quelle: Eigene Darstellung. 

Delegierte Rechtsverordnung der EU zu Anforderungen an Kohlenstoffquellen für Wasserstoff-

derivate 

269. Ebenfalls im Juli 2023 trat die delegierte Rechtsverordnung (EU) 2023/1185 in Kraft, in der 

die Anforderungen an die Kohlenstoffquellen definiert werden, die zur Herstellung von Derivaten 

genutzt werden können, die in der EU als erneuerbare Energieträger nicht-biogenen Ursprungs 

(RFNBO ς Renewable Fuels of Non-biological Orign) anerkannt werden (Europäische Kommission 

2023). Danach qualifizieren sich insgesamt sechs CO2-Quellen für die Anerkennung als RFNBO: CO2 

aus Kraftwerken (bis einschließlich 2035), CO2 aus anderen Industrieanlagen (bis einschließlich 

2040), biogenes CO2, CO2 aus zertifizierten RFNBO, CO2 aus geologischen Quellen (wenn das CO2 

vorher auf natürliche Weise freigesetzt wurde) sowie CO2, das mittels Direct-Air-Capture-(DAC-) 

Anlagen aus der Luft gewonnen wurde. Für die RFNBO-Herstellung genutztes CO2 darf dabei im 

Rahmen der entsprechenden Instrumente der EU an der Quelle nicht als vermiedene Emission 

bewertet werden. Da die Verordnung auch für außerhalb der EU hergestellte RFNBO verbindlich 

ist, wird die letztgenannte Anforderung so umgesetzt, dass das genutzte CO2 ŜƛƴŜǊ αŜŦŦŜƪǘƛǾŜƴ 

CO2-.ŜǇǊŜƛǎǳƴƎά ǳƴǘŜǊƭƛŜƎŜƴ ƳǳǎǎΦ !ƪǘǳŜƭƭ Ƙŀǘ ȊǿŀǊ ŜƛƴŜ wŜƛƘŜ Ǿƻƴ WǳǊƛǎŘƛƪǘƛƻƴŜƴ ό{ǘŀŀǘŜƴ 

und/oder Regionen oder Gebietskörperschaften) außerhalb der EU CO2-Bepreisungssysteme ein-

geführt, es bestehen aber bisher keiner belastbaren Regelungen, ob bzw. unter welchen 

.ŜŘƛƴƎǳƴƎŜƴ ŘƛŜǎŜ ŀƭǎ αǿƛǊƪǎŀƳŜ /h2-.ŜǇǊŜƛǎǳƴƎǎǎȅǎǘŜƳŜά ŀƴŜǊƪŀƴƴǘ ǿŜǊŘŜƴΦ 

270. Mit Blick auf die beiden Rechtsakte zu den Anforderungen an erneuerbaren Wasserstoff 

sowie RFNBO sieht die Expertenkommission ein Spannungsfeld zwischen einerseits den in einigen 
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Facetten diskussions- und verbesserungswürdigen Einzelregelungen (Übergangsfristen, Einstu-

fung als effektive CO2-Bepreisungssysteme etc.) mit Blick auf Praktikabilität, Kosten, Mengen und 

andererseits den (fortgesetzten) Unsicherheiten bezüglich des regulativen Rahmens, die ggf. aus 

den für Veränderungen notwendigen langwierigen und komplexen Rechtssetzungsprozessen auf 

EU-Ebene entstehen würden. Die Expertenkommission weist darauf hin, dass eine kurzfristige Ver-

änderung der im Juli 2023 in Kraft gesetzten rechtlichen Regelungen weder realistisch noch derzeit 

empfehlenswert ist. Für die längere Frist hält die Expertenkommission ein genaues Monitoring der 

Implikationen dieser Regelungen für sinnvoll, aus der perspektivisch die Notwendigkeit und die 

Inhalte etwaiger Anpassungen abgeleitet werden könnten. 

Delegierte Rechtsverordnung der EU zu Anforderungen an CO2-armen Wasserstoff (z. B. für 

blauen Wasserstoff) 

271. Auf Grundlage der novellierten EU-Gasrichtlinie wird die Europäische Kommission eine wei-

tere Rechtsverordnung konzipieren, diskutieren und erlassen, in der die Methoden und 

Anforderungen zur Einstufung von CO2-armem Wasserstoff festgelegt werden (Rat der Europäi-

schen Union 2023). Diese Verordnung soll im Laufe des Jahres 2024 vorgelegt und erlassen 

werden. Die Expertenkommission weist darauf hin, dass die Definition von CO2-armem Wasser-

stoff von vornherein für die gesamte Breite von Wasserstoffanwendungen und die entsprechende 

Breite der Rahmenbedingungen und Implikationen erfolgen wird (im Gegensatz dazu wurden die 

o.g. Rechtsverordnungen im Kontext der RED II mit einem spezifischen Fokus auf Wasserstoffan-

wendungen im Verkehr entwickelt) und dass hier überkomplexe Regelungen dringend vermieden 

werden sollten. Auch sollte die institutionelle und informationstechnische Umsetzung der Zertifi-

zierungsverfahren für CO2-armen Wasserstoff dringend und mit einem möglichst geringen 

zeitlichen Abstand in die entsprechenden und derzeit in der Umsetzung befindlichen Prozesse für 

erneuerbaren Wasserstoff integriert werden. 

USA ς Inflation Reduction Act (IRA) 

272. Der im Sommer 2022 in den USA verabschiedete Inflation Reduction Act enthält Fördermaß-

nahmen für die Produktion von CO2-reduziertem Wasserstoff. Unter anderem werden 

differenziert nach CO2-Fußabdruck (<0,45 kgCO2e/kgH2 Ḭ 3,00 $; 0,45-1,50 kgCO2e/kgH2 Ḭ 1,00 $; 

1,50-2,50 kgCO2e/kgH2 Ḭ 0,75 $; 2,5-4,0 kgCO2e/kgH2 Ḭ 0,60 $) Steuerermäßigungen für die Pro-

duktion von blauem und grünem Wasserstoff gewährt. Die Attraktivität der Förderung hat bereits 

in den ersten Monaten nach Inkrafttreten zu zahlreichen Ankündigungen im Hinblick auf Investi-

tionen in die Produktion von CO2-reduziertem Wasserstoff in den USA geführt. Für den 

Wasserstoffbereich werden keine αlocal contentά-Bedingungen formuliert, so dass europäische 

und deutsche Unternehmen auch von der Förderung in den USA profitieren können, in dem sie 

Anlagen in die USA exportieren oder Anlagen dort betreiben. Vor dem Hintergrund der vergleichs-

weise hohen und unkomplizierten finanziellen Förderung in den USA, kann dies dazu führen, dass 

im Falle begrenzter Produktionskapazitäten für Elektrolyseuranlagen der Hochlauf einer nachhal-

tigen Wasserstoffwirtschaft in Deutschland und Europa verzögert und verteuert wird. Bezogen auf 
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die Kriterien für erneuerbaren Wasserstoff haben das US-Finanzministerium und die US-Steuer-

behörde (Internal Revenue Service, IRS) am 22. Dezember 2023 Verordnungsvorschläge zum Clean 

Hydrogen Production Credit, der im Rahmen des IRA eingeführt wurde, veröffentlicht, aus denen 

hervorgeht, dass die Vorgaben für die Inanspruchnahme der Steuerermäßigungen für CO2-redu-

zierten Wasserstoff sogar noch strenger als die EU-Vorschriften der Delegated Acts ausfallen 

könnten (U.S. Department of the Treasury 2023). Demnach enthalten diese Vorschriften zur Ver-

meidung von indirekten CO2-Emissionen ebenfalls Kriterien der Zusätzlichkeit, der Gleichzeitigkeit 

und des räumlichen Zusammenhangs, wobei für das Kriterium der Gleichzeitigkeit eine Über-

gangszeit bis Ende 2027 mit jährlicher Bilanzierung vorgesehen ist, die Anfang 2028 von einer 

stündlichen Bilanzierung abgelöst werden soll. Somit würden die strengen Kriterien bereits zwei 

Jahre früher als in den EU Delegated Acts gelten.  

Großbritannien ς Low Carbon Hydrogen Standard und Low Carbon Hydrogen Agreement 

273. Zur finanziellen Förderung der Wasserstoffproduktion wurde in Großbritannien 2023 mit 

dem Low Carbon Hydrogen Agreement ein Instrument geschaffen, welches die Differenz zwischen 

den Produktionskosten plus einer zulässigen Marge und dem Verkaufspreis ausgleicht. In diesem 

Kontext wurde im Dezember 2023 der Low Carbon Hydrogen Standard veröffentlicht. Dieser Stan-

dard sieht vor, dass Wasserstoff, bei dessen Herstellung weniger als 2,4 kg CO2eq/kgH2 in die 

Atmosphäre gelangen, als Low Carbon Hydrogen zertifiziert werden kann. Dieser Wert gilt dabei 

für alle gängigen Produktionsrouten (Elektrolyse, Reforming von Erdgas mit CCS, Reforming von 

Biogas, Vergasung von Biomasse, Vergasung von Reststoffen, Pyrolyse von Erdgas) gleichermaßen. 

Bei der Ermittlung der CO2-Last des Wasserstoffs wird für die verschiedenen Produktionsrouten 

die gesamte Prozesskette berücksichtigt. Die indische Regierung hat angekündigt, den UK Low 

Carbon Hydrogen Standard zu übernehmen.  

4.4.9 Globale Handelsplattformen   

274. Wasserstoff und seine Derivate werden zukünftig auf globalen Märkten gehandelt werden. 

Angesichts des prognostizierten hohen Bedarfs an Wasserstoff ist es für Deutschland von beson-

derer Bedeutung, rasch die Wasserstoffbeschaffung und den Aufbau globaler Handelsplattformen 

voranzutreiben. Dabei ist ein europäisches Vorgehen von Vorteil, da die Beschaffung großer Men-

gen die spezifischen Kosten signifikant senken wird. Europa sollte daher bei der Beschaffung und 

der Vergabe gemeinsam agieren und auf marktwirtschaftliche Instrumente setzen. 

275. Um einen Hochlauf der Wasserstoffbeschaffung und dadurch möglichst schnell einen liqui-

den Handel zu ermöglichen, ist staatliches Handeln in verschiedener Hinsicht notwendig. Von 

besonderer Bedeutung ist eine klare Definition der handelbaren Produkte, die als Grundlage der 

Produktdefinitionen an Handelsplätzen dienen kann. Eine klare Definition von Referenzprodukten 

unterstützt die Entwicklung von langfristigen, großvolumigen Lieferverträgen, da auf der Basis von 

standardisierten Produkten in Verbindung mit gemeinsamen Regelungen zur wirtschaftlichen Be-

wertung unterschiedlicher Spezifikationen (Standort, Umwandlungskosten, CO2-Intensität etc.) 
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eine Vergleichbarkeit zwischen verschiedenen Produkten hergestellt werden kann. So kann trotz 

unterschiedlicher Spezifikationen der einzelnen Derivate Liquidität geschaffen werden, wie es 

heute in ähnlicher Form im internationalen Ölhandel üblich ist. Hierbei ist bereits frühzeitig die 

Entwicklung zentraler Handelsplätze von großer Bedeutung, um in der mittleren bis langen Frist 

auch einen liquiden marktbasierten Handel von Wasserstoff und seinen Derivaten zu ermöglichen. 

Erhöht sich die Liquidität börsennotierten Handels von Wasserstoff, lassen sich durch finanzielle 

Börsenprodukte Marktrisiken abfedern, die während der Anfangsphase des Hochlaufs nur durch 

langfristige Verträge abgesichert werden können.  

276. Einzelwirtschaftliche Förderungen oder Förderung von einzelnen Punkt-zu-Punkt Verbin-

dungen können hingegen zu Mitnahmeeffekten führen, da der Fördergeber keinen Zugang zu 

ausreichenden Informationen über Gestehungskosten oder Zahlungsbereitschaften für Wasser-

stoff erhält. 

 Ausgestaltung von Auktionsmechanismen zur Beschaffung und Verteilung von Wasserstoff und 

seinen Derivaten 

Upstream  

277. Abnahmeverträge für Wasserstoff und seine Derivate, bei denen die Preisfindung wettbe-

werblich geschieht, könnten mit staatlichen Garantien versehen werden, um so private Investoren 

für den Aufbau der Projekte zu gewinnen. Dabei ist es sinnvoll aufgrund zu erwartender Lernkur-

veneffekte langfristige Abnahmeverträge mit einer Dauer von mindestens zehn Jahren zu 

etablieren. 

278. Zur Verringerung von Abhängigkeiten und zur Stärkung eines langfristig breiten Wettbe-

werbs ist bei der Beschaffung des Wasserstoffs oder seiner Derivate eine Diversifizierung im 

Hinblick auf unterschiedliche Dimensionen von besonderer Bedeutung. Dies umfasst unter ande-

rem ein breites Spektrum von Lieferländern. Andernfalls besteht die Gefahr, dass Lieferländer, die 

bereits heute über große finanzielle Spielräume, etablierte Infrastruktur und bestehende Handels-

beziehungen im Energiebereich verfügen, sich langfristig Marktmacht beim Handel mit 

Wasserstoff und seinen Derivaten sichern. Ein Blick auf die weltweiten Potentiale zeigt jedoch, 

dass günstige Produktionsstandorte für erneuerbare Energien und damit wasserstoffbasierte Pro-

dukte nicht ausschließlich in den heute erdöl- und erdgasexportierenden Ländern liegen. Quoten- 

und/oder ähnlich wirkende Regelungen, die in den Ausschreibungsmechanismen verankert wer-

den, können dazu beitragen, bereits kurzfristig ein breites Spektrum von Ländern und Regionen 

für den Export von Wasserstoff und seinen Derivaten zu etablieren. Es kann vorteilhaft sein, die 

Diversifizierung zu einem frühen Zeitpunkt zu etablieren, da das Hinzuziehen teurerer Anbieter 

schwierig vermittelbar sein kann, wenn bereits großvolumige Handelsbeziehungen mit wenigen 

günstigen Handelspartnern etabliert wurden. Die bereits frühzeitige Sicherung diversifizierter Be-

züge erfordert Strategien und Handeln auf Seiten der Mitgliedsstaaten der EU und vor allem auch 

in Kooperation der Mitgliedsstaaten auf europäischer Ebene. 
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279. Darüber hinaus ist eine Diversifizierung mit Blick auf zu beschaffende Derivate notwendig, 

um Lock-In Effekte zu Gunsten von Derivaten wie Ammoniak zu vermeiden, die auf Grund eines 

hohen technologischen Reifegrads zwar kurzfristig besonders günstig sind, allerdings langfristig 

möglicherweise nicht zu der Nachfrage in Deutschland oder Europa passen. Es ist daher notwendig 

bereits beim Hochlauf des internationalen Handels neben Ammoniak ein breites Spektrum an De-

rivaten, wie Methanol, Naphtha oder Flugtreibstoffe, zu adressieren.  

Downstream 

280.  Auf Seiten der Abnehmer besteht eine Herausforderung in den unterschiedlichen Zahlungs-

bereitschaften für Wasserstoff und seiner Derivate in den unterschiedlichen Sektoren/Bereichen. 

Diese ergeben sich oft aufgrund von sehr unterschiedlicher Regulatorik, etwa aufgrund von sektor-

/bereichsspezifischen Quoten oder unterschiedlichen CO2-Preisen in verschiedenen Bereichen 

(vergleiche Kapitel 10.3). Ausschreibungsverfahren für die Förderung des Wasserstoffhochlaufs in 

den verschiedenen Sektoren bzw. Bereichen müssen in einem Spannungsfeld verschiedener Per-

spektiven bzw. Faktoren ausgestaltet werden. Zunächst gilt es, durch möglichst breite 

Ausschreibungen ausreichenden Wettbewerb um die Fördermittel zu schaffen und damit die un-

ter den Marktteilnehmern verteilten Informationen zu aggregieren, die Renten einzelner Akteure 

zu beschränken und zu vermeiden, dass langfristig nicht wettbewerbsfähige Geschäftsmodelle 

durch Subventionen am Standort Deutschland zementiert werden. Allerdings sollte vermieden 

werden, dass sektorübergreifende Ausschreibungen im Kontext sehr unterschiedlicher Ausgangs-

bedingungen (z. B. mit Blick auf die bestehenden CO2-Bepreisungsniveaus, vgl. Kapitel 10.3) zu 

Verzerrungen und langfristig kritischen Behinderungen des Wasserstoffhochlaufs führen. Bei ent-

sprechenden Korrekturen in sektorübergreifenden Ausschreibungsverfahren (z. B. über Bonus-

Malus-Regelungen) sollten jedoch die Nachteile eines hohen administrativen Aufwands bzw. einer 

Intransparenz der Verfahren berücksichtigt werden. 
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5. Wärme 

Das Wichtigste in Kürze 

Der temperaturbereinigte Endenergieverbrauch zur Bereitstellung von Wärme hat sich in den vergangenen zehn 

Jahren kaum verändert. Lediglich ein leichter Rückgang des Verbrauchs seit 2021 kann beobachtet werden. Auch 

der Verbrauch für Raumwärme und Warmwasser in privaten Haushalten ist nicht nennenswert gesunken. Der 

Anteil der Wärmebereitstellung aus erneuerbaren Energien an der gesamten Wärmebereitstellung stieg in den 

letzten Jahren stetig an und liegt aktuell bei rund 19 %. Allerdings ist dies hauptsächlich auf eine steigende Wär-

meerzeugung durch feste Biomasse, d. h. vor allem Holz, zurückzuführen. Da Biomasse begrenzt verfügbar ist 

und auch für andere Dekarbonisierungsstrategien wie den Ersatz fossiler Grundstoffe in Frage kommt, ist der 

Anstieg der Holzverfeuerung zum Heizen nicht positiv zu bewerten. Zudem verursacht die Wärmeerzeugung mit 

Holz CO2-Emissionen (und weitere Schadstoffemissionen wie NOx), während die Einbindung des Kohlenstoffs 

durch Wälder davon unabhängig zum Ausgleich anderer schwerer vermeidbarer THG-Emissionen dienen könnte. 

Biomasse sollte daher vorwiegend in schwer zu dekarbonisierenden Bereichen wie stofflichen Anwendungen 

oder für Hochtemperaturprozesswärme eingesetzt und im Gebäudesektor nicht gefördert werden. 

Die Beheizungsstruktur im Wohnungsbestand ist weiterhin vor allem durch Gas- und Ölkessel geprägt. Bei Woh-

nungsneubauten sind hingegen über die Hälfte der installierten Heizsysteme Wärmepumpen. In Deutschland 

sind aktuell rund 2 Mio. Wärmepumpen installiert. Ihr jährlicher Zubau steigt stetig (+356.000 im Jahr 2023), liegt 

jedoch unter dem Ziel der Bundesregierung von 500.000 neu installierten Wärmepumpen. Ein wichtiger Faktor, 

um den Ausbau von Wärmepumpen anzureizen, ist das Verhältnis des Strompreises zu den Brennstoffpreisen 

für die zur Verfügung stehenden Alternativen. Strom war in Deutschland in den vergangenen Jahren pro kWh oft 

mehr als dreimal so teuer wie Erdgas, sodass bereits die Betriebskosten einer Wärmepumpe höher sind als jene 

einer Gasheizung, zusätzlich zu höheren Anschaffungskosten. Ein Blick in das europäische Ausland zeigt, dass in 

Ländern, in denen der Preisunterschied zwischen Strom und Erdgas durch politische Maßnahmen reduziert 

wurde, der Anteil von Wärmepumpen deutlich höher ist als in Deutschland. Ein niedriger Strompreis ist auch für 

andere zu elektrifizierenden Anwendungen vorteilhaft. Die Abschaffung der EEG-Umlage Mitte 2022 war daher 

sinnvoll. Es sollten weitere Maßnahmen zur Senkung des Strompreises ergriffen werden. Zusätzlich könnten dy-

namische Netzentgelte dazu beitragen, die Flexibilität von neuen elektrifizierten Anwendungen zu nutzen.   

Im Jahr 2023 waren 6,4 Mio. Haushalte in Deutschland an ein Fernwärmenetz angeschlossen, was eine Steige-

rung von rund 21 % gegenüber 2012 darstellt. Der Fernwärmeverbrauch ist in den letzten Jahren leicht rückläufig, 

bedingt durch milde Witterung und durch Einsparmaßnahmen. Neben dem Wandel der Beheizungsstruktur ist 

auch eine Effizienzsteigerung der Gebäude grundlegend für eine erfolgreiche Wärmewende. Zur Einhaltung der 

Klimaziele müssten jährlich 1,3 bis 2 % der Gebäude in Deutschland energetisch saniert werden. Die tatsächliche 

Sanierungsrate liegt jedoch unter 1 %. Die Datenlage zur Gebäudeeffizienz und zur Sanierungsrate ist unzu-

reichend; hier wird ein verbessertes Monitoring empfohlen. Daten und Maßnahmen sollten sowohl die 

Sanierungsrate als auch die Sanierungstiefe betrachten. Bei Fördermaßnahmen ist die soziale Ausgewogenheit 

wichtig. Mitnahmeeffekte sollten vermieden und Verteilungseffekte der Förderungen betrachtet werden. Die 

Expertenkommission empfiehlt, Fördermittel für die Gebäudesanierung stärker auf Eigentümer mit niedrigem 

Einkommen zu konzentrieren, und sieht die Ausweitung des Einkommens-Bonus auch auf Sanierungen der Ge-

bäudehülle als sinnvollen ersten Schritt an. Es wird empfohlen, auch die Grundförderung und/oder den 

Geschwindigkeitsbonus nach Einkommen zu staffeln, um die begrenzten Fördermittel möglichst zielgerichtet ein-

zusetzen. Hierbei sollten Haushalte mit niedrigen Einkommen im vermietenden Bestand nicht vergessen werden. 

Darüber hinaus wird empfohlen, die finanzielle Unterstützung des Neubaus eher auf den sozialen Wohnungsbau 

zu fokussieren, und Mittel stärker der energetischen Sanierung zukommen zu lassen.  
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5.1 Endenergieverbrauch 

281. Der Endenergieverbrauch für Wärme und Kälte verursacht gut die Hälfte des gesamten En-

denergieverbrauchs in Deutschland. Er wird in Abbildung 5-1 für die Sektoren Haushalte, GHD, 

Verkehr und Industrie dargestellt. In Abbildung 5-2 wird er weiter nach den Energieanwendungen 

aufgeschlüsselt und bei der Raumwärme zusätzlich temperaturbereinigt angegeben. Über den be-

trachteten Zeitraum seit 2011 hinweg hielt sich der Endenergieverbrauch für Kälte und Wärme 

auf einem etwa gleichbleibenden Niveau, mit leichten jährlichen Schwankungen. Im GHD-Sektor 

ging er leicht zurück, im Sektor Haushalte hingegen kaum. Im Verkehr spielt der Wärmeverbrauch 

praktisch keine Rolle. Im Jahr 2022, d. h. während der Energiekrise, ist der Endenergieverbrauch 

insbesondere für Wärme etwas deutlicher gesunken (absolut um 1,6 % gegenüber dem Vorjahr, 

auf 1.344 TWh), was Einsparbemühungen aufgrund der hohen Energieträgerpreise vermuten 

lässt. Temperaturbereinigt ist speziell der Raumwärmeverbrauch in 2022 jedoch sogar gestiegen. 

Hier hatte die Energiekrise also noch keinen starken Effekt auf den Verbrauch. Da Preisanpassun-

gen bei Versorgungsverträgen oft zeitlich verzögert wirken, hatten nur Teile der 

Verbrauchergruppen preisliche Sparanreize.    

Abbildung 5-1: Endenergieverbrauch für Wärme und Kälte nach Sektoren 

 

Anmerkung: Nicht temperaturbereinigt 
Quelle: AG Energiebilanzen (AGEB 2023b). 
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Abbildung 5-2: (Temperaturbereinigter) Endenergieverbrauch für Wärme und Kälte nach 

Anwendung 

 

Anmerkung: Balken enthalten Originalwerte, Linien zeigen Werte mit temperaturbereinigtem Raumwärmeverbrauch; Tem-
peraturbereinigung mit durchschnittlichen Heizgradtagen von 1990 bis jeweils t-1. Beschreibung der Methode in Fußnote 1. 
Quelle: Eigene Berechnung basierend auf AG Energiebilanzen (AGEB 2023b); Temperaturbereinigung basierend auf Daten 
von Eurostat (2023). 

282. Der Blick auf die verwendeten Energieträger für die Bereitstellung von Wärme und Kälte 

(vgl. Abbildung 5-3) zeigt ebenfalls eine relativ konstante Entwicklung. Der Anteil von Mineralöl an 

der Wärmebereitstellung ging dabei von 18 % in 2013 auf 13 % in 2022 zurück, jener von Kohlen 

veränderte sich im betrachteten Zeitraum hingegen kaum (zwischen 8,6 und 9,6 %). Auch die An-

teile von Erdgas, Strom und Fernwärme blieben stabil, jener der Erneuerbaren stieg leicht. 
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Abbildung 5-3: Endenergieverbrauch für Wärme und Kälte nach Energieträgern 

 

Anmerkung: Nicht temperaturbereinigt 
Quelle: AG Energiebilanzen (2023b). 

283. Abbildung 5-4 zeigt den Endenergieverbrauch für Raumwärme pro Quadratmeter Wohnflä-

che für Wärme und Kälte bei privaten Haushalten. Es ist im Jahr 2022 eine Reduzierung des 

Endenergiebedarfs gegenüber 2021 erkennbar, von 122,8 auf 113,8 kWh/ m². Der temperaturbe-

reinigte Raumwärmeverbrauch pro Quadratmeter ist jedoch 2022 im Vergleich zum Vorjahr um 

5,5 % gestiegen und beträgt nun 128 kWh/qm, was sich kaum von der Höhe des Wertes im Jahr 

2011 (129,3 kWh/m²) unterscheidet. Eine nennenswerte Reduzierung, z. B. durch Sanierungen, 

lässt sich also bisher nicht beobachten. Allerdings muss berücksichtigt werden, dass sich die Zahl 

der Einwohner in Deutschland in diesem Zeitraum deutlich erhöht hat. Gegenüber 2011 wuchs die 

Bevölkerung hierzulande um vier Mio. Personen an, was eine Steigerung um mehr als 5 % darstellt; 

davon entfiel alleine auf das Jahr 2022 ein Zuwachs um 1 Mio. Personen (Statistisches Bundesamt 

2024). 
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Abbildung 5-4: Endenergieverbrauch für Raumwärme privater Haushalte pro Wohnfläche 

 

Anmerkungen: Temperaturbereinigung mit durchschnittlichen Heizgradtagen von 1990 bis jeweils t-1. Beschreibung der Me-
thode in Fußnote 1. 
Quelle: Eigene Berechnung basierend auf AG Energiebilanzen (AGEB 2023b), Umweltbundesamt (UBA 2022). 

5.2 Klimafreundliche Wärmeversorgung 

284. Die Versorgung von Gebäuden mit klimafreundlicher Wärme war im Jahr 2023 aufgrund der 

Erarbeitung einer Novelle des Gebäudeenergiegesetzes (GEG) ein prominentes Thema der öffent-

lichen Debatte. Das GEG definiert, welche Heizsysteme zukünftig in Gebäuden eingebaut werden 

dürfen. Als Optionen, die die geltende Vorgabe eines Anteils an erneuerbaren Energien von 65 % 

erfüllt, wurden darin definiert: der Anschluss an ein Wärmenetz, der Einbau einer Wärmepumpe, 

einer Biomasseheizung (Holz, Hackschnitzel und Pellets), einer Stromdirektheizung (in gut ge-

dämmten Gebäuden), die Kombination eines öl- oder gasbetriebenen Heizkessels mit einer 

Wärmepumpe, einer Solarthermieanlage oder einer Biomasseheizung oder der Einbau einer allei-

nigen Solarthermieanlage oder einer Gasheizung, die nachweislich mindestens 65 % nachhaltiges 

Biomethan, biogenes Flüssiggas oder Wasserstoff nutzt. 

285. Verknüpft mit dem GEG ist am 1.1.2024 das Wärmeplanungsgesetz in Kraft getreten. Es ver-

pflichtet Kommunen, abhängig von ihren Einwohnendenzahlen, bis 30. Juni 2026 oder 2028 einen 

Wärmeplan aufzustellen, in dem festgelegt wird, in welchen Gebieten und zu welchem Zeitpunkt 

Wärmenetze oder klimaneutrale Gasnetze vorgesehen werden. Steht in Gebäuden ein Heizungs-

tausch an, dann kann unter Einbezug des Wärmeplans entschieden werden, welche 

Heizungstechnologie gewählt wird. In vergangenen Stellungnahmen hat die Expertenkommission 

sich stets für die verpflichtende kommunale Wärmeplanung ausgesprochen.  
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286. Das Wärmeplanungsgesetz legt gleichzeitig einen Pfad zur Dekarbonisierung der Wärme-

netze fest. Ziel ist es, dass in 2030 im Mittel 50 % und 2045 100 % der Nettowärmeerzeugung in 

Wärmenetzen aus erneuerbaren Energien oder unvermeidbarer Abwärme stammen, wobei der 

Anteil von Biomasse bei über 50 km langen Netzen in 2045 bei maximal 15 % liegen darf. Dafür 

sollen ab dem 1. März 2025 alle neuen Wärmenetze mit 65 % erneuerbaren Energien oder unver-

meidbarer Abwärme gespeist werden. Bestehende Wärmenetze sollen ab 2030 mindestens zu 30 

% und ab 2040 mindestens zu 80 % mit erneuerbaren Energien oder unvermeidbarer Abwärme 

gespeist werden. 

287. Betrachtet man die bekannten Szenarienstudien zur Erreichung von Klimaneutralität bis 

2045, so erkennt man, dass in den meisten Szenarien die direkte Elektrifizierung mittels Wärme-

pumpen die wichtigste Technologieoption für die Wärmeversorgung ist, und darüber hinaus die 

Fernwärme wichtige Beiträge liefert. Solarthermie spielt in den Szenarien eine verschwindend 

kleine Rolle, und Bioenergie wird in einigen Szenarien gar nicht als Option gesehen, in anderen als 

eine Option mit kleineren Anteilen. Wasserstoff oder synthetisches Erdgas zur Gebäudeenergie-

versorgung werden in den Szenarien ebenfalls wenig für die Gebäudewärme eingesetzt, in einigen 

sogar gar nicht. ESYS 2023 liefert eine Meta-Analyse der breiter diskutierten Klimaneutralitätssze-

narien. In Tabelle 5-1 sind darüber hinaus die Heiztechnologien der BMWK-Langfristszenarien 

(Fraunhofer ISI 2021) zusammengefasst, da hier dezidiert unterschiedliche Annahmen über den 

Stellenwert der Energieträger Strom, Wasserstoff und synthetische Kraft-/Brennstoffe gemacht 

wurden und somit die Bandbreite der Ergebnisse vergleichsweise groß ist.  

288. In den Langfristszenarien werden drei Schwerpunktszenarien in Bezug auf verschiedene 

Energieträger unterschieden, die alle die im Klimaschutzgesetz vorgegebenen Treibhausgaspfade 

einhalten. Für den Gebäudesektor gehen die Szenarien von jeweils guten Voraussetzungen für das 

Heizen mit den Energieträgern Strom, synthetischem Methan und Wasserstoff aus und begrenzen 

in allen Szenarien das Heizen mit Holz (maximal 31 TWh plus Sicherheitsmarge in 2045) und Fern-

wärme (maximal 95 TWh in 2045). Im stromfokussierten Szenario wird das Heizen mit 

synthetischem Methan und Wasserstoff von vornherein ausgeschlossen. In den auf synthetischem 

Methan und Wasserstoff fokussierten Szenarien wird davon ausgegangen, dass die Energieträger 

jeweils ab 2030 im Gasnetz beigemischt werden, bis sie 2045 einen Anteil von 100 % ausmachen. 

In allen Szenarien wird das Potential der Fernwärme voll ausgeschöpft. Wärmepumpen machen 

in 2045 den deutlich größten Anteil der Wärmeerzeugung aus (41 bis 80 %). Folglich sind diese 

ōŜƛŘŜƴ hǇǘƛƻƴŜƴ αƴƻ-ǊŜƎǊŜǘά-Optionen, unabhängig von den unterschiedlichen Annahmen in den 

Szenarien. Im stromfokussierten Szenario werden für eine reine Beheizung mit Wärmepumpen 

ungeeignete Gebäude im klimaneutralen System 2045 mit Biomasse-Kesseln beheizt (bis 2030 mit 

hybriden Systemen aus Wärmepumpen und fossilen Gaskesseln oder Direktheizungen). In den 

Szenarien mit Fokus auf synthetischem Methan und Wasserstoff werden bis 2030 fast so viele 

Wärmepumpen ausgebaut wie im Strom-Szenario, da die klimaneutralen Gase noch nicht zur Ver-

fügung stehen. Danach werden Gaskessel verstärkt ausgebaut, teilweise kombiniert mit 
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Wärmepumpen in hybriden Systemen. Ergänzend zu Wärmepumpen und Fernwärme auch klima-

neutrale Gase zu nutzen, kann also den Druck bei der Gebäudesanierung oder dem 

Wärmepumpenausbau reduzieren. Jedoch ist hier zu beachten, dass klimaneutrale Gase dann ge-

gebenenfalls für Anwendungen in anderen Sektoren nicht zur Verfügung stehen, für die es keine 

klimaneutralen Alternativen gibt. 

Tabelle 5-1:  Übersicht über Annahmen und Ergebnisse der BMWK-Langfristszenarien 

Schwerpunkt-
Energieträger 
des Szenarios 

Voraussetzungen und An-
nahmen 

Reduktion 
Endener-
gieverbrau
ch 2045 

Anteil 
Wärme-
pumpen 
2045  

Anteil 
Gaskessel 
2045  

Weitere Technologien 
2045 

Strom Synthetisches Methan 
und Wasserstoff stehen 
nicht für Heizzwecke zur 
Verfügung. Gebäudeeffizi-
enz steigt sehr stark**   

 49 %  
 

76 %  0 %  Fernwärme*: 22 %  
Biomasse-Kessel*:  2 %  

Strom,  
Sensitivität 
reduzierte  
Effizienz  

Synthetisches Methan 
und Wasserstoff stehen 
nicht für Heizzwecke zur 
Verfügung. Gebäudeeffizi-
enz steigt stark***  

35 % 80 % 0 % Fernwärme*: 19 %  
Biomasse-Kessel*: 1 %  

Synthetisches 
Methan 

Synthetisches Methan 
wird ab 2030 dem Gas-
netz beigemischt, 2045 zu 
100 %. Gebäudeeffizienz 
steigt stark***. 

35 % 41 % 29 % Fernwärme*: 20 % 
Biomasse-Kessel*: 1 % 
Hybrid-Systeme Wär-
mepumpen und 
Gaskessel: 8 % 

Wasserstoff Wasserstoff wird ab 2030 
dem Erdgas im Gasnetz 
beigemischt, 2045 zu 100 
%. Gebäudeeffizienz 
steigt stark***. 

35 % 55 % 15 % Fernwärme*: 20 % 
Biomasse-Kessel*: 2 %  
Hybrid-Systeme Wär-
mepumpen und 
Gaskessel: 8 % 

Anmerkungen: Technologiemix und Endenergieverbrauch werden mit einem Modell des Gebäudesektors bestimmt (GE-
MOD), in dem Grenzen für bestimmte Technologien gesetzt werden können. *Das Fernwärmepotential ist in allen Szenarien 
auf 95 TWh begrenzt und wird voll ausgeschöpft. Das Biomasse-Potential wird in allen Szenarien auf 31 TWh begrenzt, es 
werden jedoch nur 18-20 TWh ausgeschöpft. **Anforderungen bei Bestandssanierungen auf Niveau von Effizienzhaus 55, 
Sanierungsrate 1,95 %. ***Anforderungen bei Bestandssanierungen auf Niveau von Effizienzhaus 70, Sanierungsrate 1,49 %.  
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des Szenarioexplorer der Langfristszenarien (Fraunhofer ISI 2021). 

289. Die Optionen, die das GEG für zukünftige Heizsysteme vorsieht, sind prinzipiell in Überein-

stimmung mit den Einschätzungen aus den Szenarien, aber es wird darauf ankommen, die 

Förderung und die Gestaltung der Rahmenbedingungen für den Ausbau der notwendigen Infra-

strukturen so zu setzen, dass vor allem die effizientesten Defossilisierungsoptionen ς in den 

meisten Fällen Wärmepumpen und Wärmenetze ς zügig ausgebaut werden.  

5.3 Anteil erneuerbarer Energien und Beheizungsstruktur 

290. Der Blick auf die bisherigen Anteile erneuerbarer Energien an der Wärmeversorgung (Abbil-

dung 5-5) zeigt hingegen ein anderes Bild. Hier ist zu berücksichtigen, dass Fernwärme und 
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elektrische Wärmeerzeugung bei dieser Darstellung nicht berücksichtigt werden, da der für ihren 

Betrieb eingesetzte Energieträgermix nicht erfasst wird. Stattdessen machen biogene Energie-

quellen den weitaus größten Teil des erneuerbaren Wärmeverbrauchs aus, darunter biogene 

Festbrennstoffe, also im Wesentlichen Holz, als größte Energiequelle. Die tiefe Geothermie und 

die Solarthermie spielen für die Wärmeversorgung eine untergeordnete Rolle und machten zuletzt 

einen Anteil von jeweils rund 1 % und 4 % des Wärmeverbrauchs aus erneuerbaren Energien aus. 

Oberflächennahe Geothermie und Umweltwärme, welche in Kombination mit Wärmepumpen 

nutzbar sind, haben in den letzten Jahren einen starken Anstieg verzeichnet und machten im Jahr 

2023 einen Anteil von 11,6 % am erneuerbaren Wärmeverbrauch aus. 

Abbildung 5-5: Endenergieverbrauch aus erneuerbaren Energien für Wärme und Kälte  

 

Anmerkung: EE-Anteil ohne elektrische Wärmeerzeugung und Fernwärme; Sonstige umfassen biogene flüssige Brennstoffe, 
Klär- und Deponiegas sowie den biogenen Anteil des Abfalls. 
Quelle: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2024). 

291. Der steigende Anteil der erneuerbaren Energien am Wärmeverbrauch ist nicht uneinge-

schränkt positiv zu bewerten. Denn der weitaus größte Anteil des früheren Wachstums und der 

aktuellen Energiebereitstellung geht auf das Verfeuern von Holz zurück. Etwa die Hälfte des jähr-

lich in Deutschland verbrauchten Holzes wird für energetische Zwecke verbrannt. Der 

Holzverbrauch in Deutschland ist in den vergangenen Jahrzehnten zunächst stark gestiegen und 

zeigt nach einem Peak in 2013 einen nur leicht rückläufigen Trend; 2021 lag er mehr als viermal 

so hoch wie 1950, und immerhin noch 60 % höher als 1990 (Thünen-Institut 2024). In nicht ganz 

so starkem Maße, aber dennoch deutlich stieg auch der Holzeinschlag, sodass heute bereits ein 
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großer Anteil der Holzmenge, die hierzulande jährlich nachhaltig nachwächst, genutzt wird (der 

Holzim- und -export hält sich dabei im langjährigen Mittel in etwa die Waage, jedoch mit deutli-

chen Schwankungen). Weltweit wird deutlich mehr Holz pro Jahr eingeschlagen als nachwächst 

(Beck-hΩ.ǊƛŜƴ 2022), d. h. es gibt auch kein globales Überangebot, das Deutschland nachhaltig 

mitnutzen könnte. Eine Steigerung des Holzverbrauchs, der pro Kopf in Deutschland bereits jetzt 

mehr als doppelt so hoch ist wie im globalen Durchschnitt (Beck-hΩ.ǊƛŜƴ 2022) trägt somit sehr 

wahrscheinlich zur weiteren Entwaldung bei und ist daher aus Klimaschutzsicht kontraproduktiv.  

292. Zudem geht die Verbrennung von Holz mit CO2-Emissionen einher; diese sind pro Wärme-

einheit sogar höher als bei der Verwendung fossiler Energieträger wie Erdgas. Gemäß 

international festgelegten Regeln werden diese CO2-Emissionen auf der Ebene der Treibhausgas-

inventare jedoch nicht dem jeweiligen Verbrauchssektor (z. B. den Gebäuden) angerechnet. 

Stattdessen werden sie im Treibhausgasinventar bei Holzentnahmen im LULUCF-Sektor inventari-

siert. Aus dieser Top-down-Perspektive können sich jedoch problematische Anreizeffekte für mehr 

Holzeinsatz ergeben. Wenn die Senkenfunktion von Wäldern nicht gleichzeitig entsprechend 

nachhaltig ausgebaut werden kann, ist die vereinfachende Annahme, dass jegliche Holznutzung 

aus nachhaltigem Aufkommen stammt und Emissionen bei der Verbrennung in gleicher Höhe 

durch Kohlenstoff-Einbindungen der Wälder ausgeglichen werden, nicht mehr belastbar. Auch an-

gesichts der großen Unsicherheit bezüglich der zukünftigen Senkenleistung von Wäldern in 

Deutschland ist es fraglich, ob diese Annahme angemessen ist. Zudem finden die Kohlenstoff-Ein-

bindungen unabhängig von der Holzverbrennung statt und könnten besser zum Ausgleich 

schwerer zu vermeidenden Treibhausgasemissionen genutzt werden. Es stellt sich also die Frage, 

wie in klimapolitischen Instrumenten die CO2-Emissionen von Biomasse bewertet werden sollen. 

Darüber hinaus entstehen bei der Holzverbrennung weitere Schadstoffemissionen wie bspw. NOx, 

die die Luftqualität vor allem in Städten verschlechtern. Angesichts dieser gewichtigen Nachteile 

und vor dem Hintergrund verfügbarer alternativer Technologien der (Raum-) Wärmeversorgung, 

wie v. a. Wärmepumpen, ist ein Ausbau von Biomasseheizungen nicht sinnvoll. Nach Auffassung 

der Expertenkommission sollte dieser daher auch nicht, wie aktuell in der Bundesförderung für 

effiziente Gebäude (BEG) implementiert, finanziell gefördert werden. 

293. Auch bei der Verwendung gasförmiger oder flüssiger Biomasse stellen sich Herausforderun-

gen in Bezug auf CO2-Emissionen und Nachhaltigkeit (vgl. Kapitel 4.3). Eine weitere Ausweitung 

dieser Energiequellen für die Wärmeversorgung ist dort nicht wünschenswert, wo es praktikable 

Alternativen gibt. Biomasse sollte für die Wärmebereitstellung prioritär in der Bereitstellung von 

Hochtemperaturprozesswärme eingesetzt werden, da hier weniger technische bzw. wirtschaftli-

che Alternativen vorhanden sind als bei der Bereitstellung von Raumwärme. 

294. Abbildung 5-6 zeigt die Entwicklung der Beheizungsstruktur im Wohnungsbestand. Durch 

die langen Investitionszyklen von oft 30 Jahren oder mehr ändert sich der Bestand nur sehr lang-

sam. Die starke Förderung von effizienten Gaskesseln in der Vergangenheit schlägt sich in 

steigenden Anteilen von Erdgas (und geringe Mengen an Biomethan) als Heizenergiequelle nieder. 
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Der Anteil von Heizöl an der Wärmeversorgung wurde hingegen zurückgedrängt. Fernwärme hat 

einen nahezu konstanten Anteil an der Wärmeversorgung, und Wärmepumpen spielen erst seit 

etwa einem Jahrzehnt eine nennenswerte Rolle. Die Verwendung von Strom in Direktheizungen 

hat einen kleinen und sinkenden Anteil. Hierunter fallen vor allem Nachtspeicherheizungen. Ins-

gesamt ist der Anteil an strombasierten Heiztechnologien seit 2003 nahezu konstant; es hat sich 

nur das Verhältnis zwischen Wärmepumpen und Nachtspeicherheizungen verändert. 

Abbildung 5-6: Beheizungsstruktur im Wohnungsbestand 

 

Anmerkung: α{ƻƴǎǘƛƎŜά ōŜƛƴƘŀƭǘŜǘ ǳƴǘŜǊ ŀƴŘŜǊŜƳ IƻƭȊǇŜƭƭŜǘǎΣ {ƻƭŀǊǘƘŜǊƳƛŜΣ YƻƘƭŜΦ ά{ǘǊƻƳέ ōŜƛƴƘŀƭǘŜǘ ƎǊǀǖǘŜƴǘŜƛƭǎ όbŀŎƘǘ-) 
Stromspeicheröfen. 
Quelle: Eigene Darstellung, nach Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. 2024 (BDEW 2024a). 

295. Im Neubau nahm der Anteil von installierten Gaskesseln deutlich ab, während der von Wär-

mepumpen stieg und zur wichtigsten Technologie wurde. Die weiteren Optionen Fernwärme, 

Holz-/Pelletheizungen, Solarthermie und Stromdirektheizungen (z. B. Infrarotheizungen) hatten in 

den letzten zehn Jahren einen etwa konstanten Anteil an Neubauten, mit Fernwärme als zweit-

wichtigster Technologie, gefolgt von Holz/Pellets sowie den weiteren beiden Optionen als 

marginale Technologien. 
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Abbildung 5-7: Beheizungsstruktur im Wohnungsneubau 

 

Anmerkung: Zum Bau genehmigte neue Wohnungen. Daten für 2023 sind vorläufig und teilweise vom Bundesverband der 
Energie- und Wasserwirtschaft e.V. geschätzt. α{ƻƴǎǘƛƎŜά ōŜƛƴƘŀƭǘŜǘ ǳƴǘŜǊ ŀƴŘŜǊŜƳ IƻƭȊǇŜƭƭŜǘǎΣ {ƻƭŀǊǘƘŜǊƳƛŜΣ YƻƘƭŜΦ ά{ǘǊƻƳέ 
beinhaltet direktelektrische Heizungen wie z. B. Infrarotheizungen. 
Quellen: Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW 2023a; BDEW 2023c; BDEW 2024a).  

296. Die Anzahl installierter Wärmepumpen wächst kontinuierlich und erreichte 2023 einen 

Stand von knapp 2 Mio. Anlagen mit einer thermischen Gesamtleistung von knapp 19 GW. Im 

Vergleich zu der Zahl an Wärmepumpen, die in Klimaneutralitätsszenarien für 2045 ermittelt wer-

den, stellt die bisher installierte Anzahl erst einen kleinen Anteil dar ς ǾƛŜǊ Ǿƻƴ ŦǸƴŦ ŘŜǊ ŀƭǎ ά.ƛƎ рέ 

bezeichneten ausführlichen und öffentlich diskutierten Szenarien (vgl. Prognos et al. 2022) landen 

bei 15 Mio. Wärmepumpen im Jahr 2045. Eine Weiterführung des bisherigen Wachstums reicht 

zur Erreichung dieses Wertes noch nicht aus.  

297. Die über Fernwärme bereitgestellte Wärme ist in Abbildung 5-9 zu sehen. Im Jahr 2023 lag 

der Verbrauch bei 114 TWh (2022: 124 TWh). Die Schwankungen im Fernwärmeverbrauch sind 

hauptsächlich auf Temperatureinflüsse zurückzuführen; temperaturbereinigt liegt der Verbrauch 

2023 bei 132 TWh (2022: 140 TWh). Die Reduktion im Jahr 2022 wird zusätzlich zum Teil durch die 

Energiekrise erklärt.  

298. Abbildung 5-9 zeigt, dass die Anzahl der an ein Fernwärmenetz angeschlossenen Haushalte 

zwischen 2012 und 2023 von 5,3 auf 6,4 Millionen gestiegen ist. 
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Abbildung 5-8: Anzahl und thermische Leistung installierter Wärmepumpen in Deutsch-

land 

 

Quelle: Eigene Darstellung nach Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2023, AGEE-Stat 2024). 

Abbildung 5-9: Verwendung der Fernwärme in Deutschland nach Einsatzgebiet 

 

Anmerkungen: Zahlen für 2023 vorläufig und teilweise vom BDEW geschätzt. Temperaturbereinigung nach Destatis (2024) 
mit durchschnittlichen Gradtagzahlen von 1990 bis jeweils t-1. 
Quellen: Eigene Darstellung nach Bundesverband der Energie und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW 2024a; BDEW 2022a), Tem-
peraturbereinigung basierend auf Daten von Eurostat (2023). 
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Abbildung 5-10: Anzahl der an ein Fernwärmenetz angeschlossenen Haushalte und Trassen-

länge der Wärmenetze in Deutschland  

 

Anmerkung: Zahlen für 2023 vorläufig und teilweise vom BDEW geschätzt. 
Quelle: Bundesverband der Energie und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW 2020a; BDEW 2021a; BDEW 2023b; BDEW 2024a). 

299. Abbildung 5-11 zeigt die Erzeugungstechnologien, die derzeit zur Fernwärmeerzeugung ver-

wendet werden. Den größten Anteil macht die Kraft-Wärme-Kopplung aus. Großwärmepumpen 

sind in der Erhebung nicht berücksichtigt und spielen in Fernwärmenetzen mit einer thermischen 

Gesamtleistung von 60 MW (Anfang 2023, zzgl. 600 MW in Bau oder in Planung) bisher noch kaum 

eine Rolle (Fraunhofer IEG 2023). Der Anteil erneuerbarer Energien an der Fernwärmeerzeugung 

ist zwischen 2012 und 2022 von knapp 15 % auf 23 % gestiegen (AGEB 2023), soll jedoch gemäß 

dem Wärmeplanungsgesetz bis 2030 noch auf 50 % steigen. 
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Abbildung 5-11: Fernwärmeerzeugung in Deutschland 

 

Anmerkungen: Zahlen für 2023 vorläufig und teilweise von BDEW geschätzt. Die Unterschiede in der Summe zur Fernwärme-
erzeugung ergeben sich aufgrund von Wärmebetriebsverbrauch, Netzverlusten, Import und Export sowie statistischen 
Differenzen und liegen im Bereich 14 bis 20 TWh pro Jahr. 
Quellen: Eigenen Darstellung nach Bundesverband der Energie und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW 2023a; BDEW 2023c; BDEW 
2021b; BDEW 2020a; BDEW 2020b). 

300. Da die direkte Elektrifizierung der Wärmeversorgung eine wichtige und effiziente Möglich-

keit der Dekarbonisierung darstellt, stellt sich die Frage, wie der weitere Ausbau insbesondere der 

dezentralen Wärmepumpen, aber auch von Großwärmepumpen als Quelle für Wärmenetze aus-

sehen könnte. Bei der Wahl einer Heizungstechnologie spielt der erwartete Preisunterschied 

zwischen Strom und alternativen Energiequellen wie Erdgas/Biogas (oder auch Holz) eine wichtige 

Rolle. Für einen zügigen Ausbau der Wärmepumpen ist der relative Preisunterschied zwischen 

Strom und Erdgas am wichtigsten. Als obere Grenze für einen akzeptablen relativen Strom- zu 

Gaspreis kann der Vergleich zwischen einer Wärmepumpe mit der realistisch erreichbaren Jahres-

arbeitszahl 3 und einer Brennwerttherme herangezogen werden. Letztere kann Wirkungsgrade 

von etwa 100 % bezogen auf den Heizwert erreichen. Wenn der Strompreis also das Dreifache des 

Gas- (oder Heizöl-)Preises beträgt, sind die reinen Energiekosten beider Optionen gleich hoch. In 

diesem Fall geben nur die Anschaffungskosten und gesetzliche Vorgaben den Ausschlag, welche 

Option attraktiver ist. Oberhalb des Faktors 3 von Strom- zu Gas-/Ölpreisen ist die Wärmepumpe 

schon im Betrieb teurer. Abbildung 5-12 gibt die relative Preisentwicklung für den Zeitraum von 

2006 bis 2023 wieder. Sie zeigt, dass das Verhältnis von Strompreisen zu Gaspreisen stets über 

diesem Faktor 3 lag. Auch wenn der Vergleich mit speziellen Wärmepumpentarifen durchgeführt 

wird, war das Verhältnis von Strom- zu Gas- und Heizölpreisen in vielen Jahren über dem Faktor 
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3. In diesem (bisherigen) Marktumfeld konnten nur solche Wärmepumpen überhaupt Energiekos-

ten im Betrieb sparen, die höhere Jahresarbeitszahlen als 3 erreichten.   

Abbildung 5-12: Verhältnis von Strompreisen (Abnahmefall Haushalte) zu Erdgas- und Heiz-

ölpreisen 2006 bis 2023 

 

Anmerkung: Heizstrompreise ab 2015 sind arithmetisches Mittel aus Tarif für Wärmepumpen und Nachtspeicherheizungen 
Quellen: Strom- und Gaspreise gemäß Bundesnetzagentur (verschiedene Jahre); Heizölpreis gemäß Statista (2023). 

301. Die Absatzzahlen von Wärmepumpen in Deutschland sind im europäischen Vergleich nied-

rig. Während im Jahr 2021 in Norwegen knapp 50 Wärmepumpen auf 1.000 Haushalte installiert 

wurden, waren es in Deutschland mit 4,3 nicht einmal ein Zehntel dessen (Bürger et al. 2022). In 

den Ländern, in denen viele Wärmepumpen abgesetzt werden, ist in der Regel auch das Verhältnis 

von Strom- zu Gaspreisen deutlich niedriger. In Schweden beispielsweise lag es 2021 bei 1,5; dort 

haben Wärmepumpen heute einen Marktanteil von 90 %, den höchsten in Europa. Das günstige 

Strom/Gas-Preisverhältnis ist vor allem auf die hohe CO2-Besteuerung zurückzuführen, die Schwe-

den bereits früh eingeführt hat, und die Erdgas zu einem teuren Energieträger macht. Die 

Niederlande sind ein Beispiel dafür, wie die Wärmeversorgung von einem hohen Anteil an Gashei-

zungen hin zur Wärmepumpe umgebaut werden kann. Im Rahmen eines nationalen 

Klimaabkommens wurde dort 2019 eine CO2-Abgabe eingeführt, mit deren Einnahmen Strom-

preise direkt entlastet wurden (Bürger et al. 2022). Dies führte dazu, dass in 2021 das Verhältnis 

von Strom- zu Gaspreisen bei nur noch 1,3 lag. Das Preisverhältnis zusammen mit weiteren Maß-

nahmen zur Zurückdrängung von Gasheizungen hatte zur Folge, dass der Markthochlauf von 

Wärmepumpen in den Niederlanden stark an Fahrt aufgenommen hat.  

302. Für Deutschland lässt sich als Empfehlung ableiten, auf möglichst niedrige Strompreise hin-

zuwirken. Die Abschaffung der EEG-Umlage Mitte 2022 war ein sinnvoller Schritt in diese Richtung. 
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Mit den Regelungen für reduzierte Netzentgelte nach § 14a könnten (steuerbare) Wärmepumpen 

gezielt finanziell bessergestellt werden. Die Reduktion der Entgelte kann gemäß den Festlegungen 

der Bundesnetzagentur pauschal ca. 110 bis 190 EUR betragen oder 60 % des bisherigen Entgelts. 

Zusätzlich zur pauschalen Reduktion kann ein dynamisches Netzentgelt genutzt werden. Ebenso 

können Kommunen für Wärmepumpenstrom die Konzessionsabgabe reduzieren oder sogar voll-

ständig erlassen. Auch die Absenkung der Stromsteuer für Wärmepumpen auf den europäischen 

Mindestsatz wäre eine sinnvolle Option. Eine ähnliche Regelung gab es bereits bei Einführung der 

Stromsteuer, als Nachtspeicherheizungen nur einen reduzierten Steuersatz von 50 % der Strom-

steuer zu zahlen hatten.  

5.4 Sanierung 

303. Der Gebäudebestand in Deutschland umfasst derzeit einen nicht unerheblichen Anteil an 

ineffizienten Gebäuden. Die nachfolgende Abbildung zeigt die Verteilung der Wohngebäude in 

Deutschland nach Effizienzklassen und stellt verschiedene Datenquellen gegenüber. Um die Kli-

maziele zu erreichen, ist es notwendig, dass die Effizienz des Gebäudebestands durch energetische 

Sanierungen deutlich gesteigert wird. Die Grafik basiert auf einer Auswertung der Energieaus-

weise aus der DiBt-Datenbank (Verbrauchs- und Bedarfsausweise separat ausgewertet), auf Daten 

von Messdienstleistern (Datenreihe DIW/Ista sowie Techem), die den gemessenen Verbrauch in 

Mehrfamilienhäusern widerspiegeln sowie auf Daten von co2online. 
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Abbildung 5-13:  Verteilung der Effizienz von Wohngebäuden nach Endenergie  

 

Anmerkung: Die verschiedenen Datenquellen unterscheiden sich u. a. dadurch, dass sie (gemessene) Verbrauchswerte bzw. 
berechnete Bedarfswerte ausweisen. Der Vergleich zeigt, dass bei ineffizienten Gebäuden der Verbrauch deutlich unter dem 
berechneten Bedarf laut Energieausweis liegt. 
Quelle: Öko-Institut (2023). 

Wohngebäude gesamt
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         * nicht bezogen auf die Fläche, sondern auf die Gebäudeanzahl. - ** nur mit Gas beheizte Gebäude
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304. Bisher ist die Anzahl der in Deutschland pro Jahr durchgeführten Gebäudesanierungen zu 

niedrig, um die Ziele zu erreichen. Die Sanierungsrate wird nicht regelmäßig erhoben, die letzte 

umfassende Auswertung durch das Institut für Wohnen und Umwelt (IWU) aus dem Erhebungs-

jahr 2016 kommt zu dem Ergebnis, dass die Sanierungsrate im Zeitraum 2010ς2016 etwa 1 % 

betrug (Cischinsky und Diefenbach 2018). In einer Erhebung des Bundesverbands energieeffizi-

ente Gebäudehülle e.V. aus dem Jahr 2023 wird eine Sanierungsrate von etwa 0,8 % festgestellt 

(BuVEG 2023). Um die Klimaziele zu erreichen, ist es notwendig, dass die Sanierungsrate gesteigert 

wird. Eine im Rahmen des Ariadne-Projektes durchgeführte Analyse verschiedener Zielszenarien 

für den Gebäudebereich zeigt eine Bandbreite notwendiger Sanierungsraten von 1,3 %-2 % (Prog-

nos et al. 2022).  

305. Verschiedene Instrumente wirken auf die Sanierungsrate. Ordnungsrechtlich wird die Sanie-

rungsrate bisher nur eingeschränkt adressiert: Die im Gebäudeenergiegesetz gestellten 

Anforderungen an die Effizienz von Gebäuden und Elementen der Gebäudehülle sind weitestge-

hend bedingter Natur, d. h. sie müssen nur dann eingehalten werden, wenn das jeweilige Bauteil 

ohnehin saniert wird. Aus diesem Grund wirken die Anforderungen v.a. auf die Sanierungstiefe, 

d. h. auf das erreichte Effizienzniveau, und nicht auf die Sanierungsrate.   

306. Im Unterschied dazu bieten Anforderungen wie die im Zuge der Novellierung der EU-Gebäu-

derichtlinie (EPBD) diskutierten Mindeststandards für Bestandsgebäude (MEPS) einen Hebel, um 

die Sanierungsrate zu steigern. Die auf EU-Ebene erzielte Einigung für die Novellierung der EPBD 

sieht eine Einzelgebäude-bezogene Einführung von MEPS allerdings nur für Nichtwohngebäude 

vor, während für Wohngebäude Schwellenwerte für die Gesamteffizienz des Bestands formuliert 

und erreicht werden müssen. Um bei der Steigerung der Sanierungsrate weitere Fortschritte zu 

erzielen, sollten diese Anforderungen zügig und ambitioniert umgesetzt werden. 

307. Ein wichtiges Element im Instrumentenmix für die Sanierung im Gebäudebereich ist die CO2-

Bepreisung und die Energiebesteuerung (vergleiche dazu Kapitel 10.3). In Bezug auf die Sanierung 

trägt die Bepreisung von CO2-Emissionen dazu bei, die Wirtschaftlichkeit von Sanierungsmaßnah-

men beziehungsweise die Bereitschaft zur Auslösung solcher Maßnahmen zu erhöhen. Auch vor 

diesem Hintergrund ist eine intensivere Information und Aufklärung über die zukünftige Entwick-

lung der CO2-Bepreisung von herausragender Bedeutung (Frondel 2024, Löschel et al. 2021). 

308. Ein weiteres wichtiges Element für die Gebäudesanierung ist die Förderung von Sanierungs-

maßnahmen. Im Rahmen der Bundesförderung für Effiziente Gebäude (BEG) werden sowohl 

Vollsanierungen (BEG-WG und BEG-NWG) als auch Einzelmaßnahmen an der Gebäudehülle geför-

dert (BEG-EM). 

309. Abbildung 5-14 stellt den Anteil der durch die KfW bei energetischen Sanierungen geförder-

ten Wohneinheiten relativ zur gesamten Menge an Wohnungen in Deutschland im Jahr 2018 dar.20 

 
20  Die Normierung mit der Anzahl an Wohnungen vom Stand 2018 wird genutzt, da Neubauten nach diesem Jahr für energeti-
sche Sanierungen in aller Regel nicht in Frage kommen und somit zur Berechnung des Anteils nicht berücksichtigt werden sollten. 
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Dabei ist zu beachten, dass dies nicht der Sanierungsrate entspricht, da in der Darstellung auch 

Einzelmaßnahmen aufgeführt sind und keine Hochrechnung auf Vollsanierungsäquivalente er-

folgt. Für die Berechnung der Anzahl jährlich geförderter Wohneinheiten wurden die 

CǀǊŘŜǊǇǊƻƎǊŀƳƳŜ ά9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴǘ .ŀǳŜƴ ǳƴŘ {ŀƴƛŜǊŜƴ ό9.{ύέ ǳƴŘ ά.ǳƴŘŜǎŦǀǊŘŜǊǳƴƎ ŦǸǊ ŜŦŦƛȊƛπ

ŜƴǘŜ DŜōŅǳŘŜ ό.9Dύέ ōŜǊǸŎƪǎƛŎƘǘƛƎǘΦ CǸǊ ŀƭƭŜ CǀǊŘŜǊǳƴƎŜƴΣ ŘƛŜ ƛƴ CƻǊƳ ŜƛƴŜǎ ½ǳǎŎƘǳǎǎŜǎ ƻŘŜǊ 

Kredits Haushalte bei der Sanierung ihres Wohngebäudes unterstützen, wurde die Anzahl an ge-

förderten Wohneinheiten den KfW-Förderreporten entnommen und aufsummiert. Förderungen 

für Neubauten wurden nicht berücksichtigt. Das BEG-Förderprogramm hat zum 01.07.2021 das 

EBS-Programm bei der Förderung von Sanierungen ersetzt, sodass die Anzahl für das Jahr 2021 

Förderungen aus beiden Programmen enthält. 

Abbildung 5-14:  Anteil der durch die KfW geförderter Wohneinheiten an der Gesamtzahl 

deutscher Wohnungen21  

 

Anmerkung: Die Anzahl der geförderten Wohneinheiten in den Jahren 2018 und 2019 wurde um die Anzahl der Förderungen 
fossiler Brennkessel nach unten korrigiert. Dies entspricht im Jahr 2018 einer Reduktion von ca. 150 Tausend geförderten 
Wohneinheiten und in 2019 von ca. 160 Tausend.   
Quelle: Eigene Berechnung basierend auf KfW (2019, 2020, 2021, 2022, 2023) und Destatis (2023). 

310. Seit dem Jahr 2018 ist ein stetiger Anstieg des Anteils der jährlich durch die KfW geförderten 

Wohneinheiten zu beobachten, mit einem besonders starken Anstieg von 2019 auf 2020 und von 

 
21  Dargestellt werden nur die in den KfW-Förderreporten angegebenen Maßnahmen, durch das BAFA durchgeführte BEG-För-
derungen werden somit nicht berücksichtigt. Die Anzahl an gestellten Förderanträgen bei der BAFA hat sich im Verlauf der letzten Jahre 
ebenfalls deutlich erhöht (siehe BAFA - Pressemitteilungen - Rekordnachfrage BEG: In diesem Jahr bereits mehr als 600.000 Anträge). 

https://www.bafa.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/Energie/2022_10_beg_rekordnachfrage.html
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2021 auf 2022. Trotz dieser Anstiege werden die benötigten 2-3 % jährliche Sanierungsrate deut-

lich verfehlt.  

311. Die erste Evaluation für das Förderjahr 2021 (Prognos, ifeu, FIW, ITG 2022) kommt zu dem 

Ergebnis, dass das BEG die in den Förderrichtlinien gesetzten Ziele für die Anzahl der Förderfälle, 

die Summe der Bruttoinvestitionen und die THG-Emissionsreduktion übertroffen hat. Dabei ist al-

lerdings zu beachten, dass ein großer Anteil der Einsparungen aus dem Bereich der Förderung für 

Wärmeerzeuger resultiert, während die Sanierung der Gebäudehülle in geringerem Maße bei-

trägt. Im Bereich der Förderung des Austauschs von Heizungsanlagen ist davon auszugehen, dass 

bereits in der Baseline nicht unerhebliche Einsparungen erzielt werden, so dass die Einsparungen 

hier tendenziell überschätzt werden. Mit der Novellierung der BEG zum 1.1.2024 wurden die För-

derbedingungen verändert. Im Bereich der Förderung für Heizungsanlagen wurde ein 

Geschwindigkeitsbonus eingeführt sowie Ŝƛƴ α9ƛƴƪƻƳƳŜƴǎ-.ƻƴǳǎάΣ Ƴƛǘ ŘŜƳ ǎŜƭōǎǘƴǳǘȊŜƴŘŜ 

Haushalte ς mit einem zu versteuernden Jahreseinkommen von unter 40.000 Euro ς zusätzlich 

gefördert werden. 

312. Laut der Evaluierung der BEG im Förderjahr 2021 von Prognos, ifeu, FIW, ITG (2022) wird die 

Förderung in erster Linie von gut qualifizierten und verdienenden Privatpersonen im erwerbstäti-

gen Alter in Anspruch genommen. Dies gilt vor allem für die Förderung von Neubauten und 

Sanierungen zum Effizienzhaus, während die Inanspruchnahme von Förderungen für Einzelmaß-

ƴŀƘƳŜƴ ό!ǳǎǘŀǳǎŎƘ Ǿƻƴ CŜƴǎǘŜǊƴΣ 5ŅƳƳǳƴƎ ŘŜǊ DŜōŅǳŘŜƘǸƭƭŜΣ Χύ ƘƻƳƻƎŜƴŜǊ ǸōŜǊ ŘƛŜ 

Einkommensgruppen verteilt ist. Gleichzeitig treten in vielen Fällen αaƛǘƴŀƘƳŜŜŦŦŜƪǘŜά ŀǳŦΣ ǿŜƴƴ 

Sanierungsmaßnahmen gefördert werden, die ohnehin durchgeführt worden wären. Vor dem Hin-

tergrund, dass Haushaltsmittel nur begrenzt verfügbar sind, empfiehlt die Expertenkommission 

Fördermittel für die Gebäudesanierung fokussierter einzusetzen, um gehemmte Emissionsminde-

rungspotentiale zu heben. Dazu gehört insbesondere die Förderung der Sanierungen von 

Eigentümern mit niedrigem Einkommen. Als erster Schritt in diese Richtung empfiehlt die Exper-

tenkommission eine Ausweitung des Einkommens-Bonus auch auf Sanierungen der Gebäudehülle. 

Zudem wird empfohlen, auch die Grundförderung und/oder den Geschwindigkeitsbonus nach Ein-

kommen zu staffeln, um die begrenzten Fördermittel möglichst zielgerichtet einzusetzen. 

313.  Eine Erhöhung der CO2-Preise sowie eine Senkung der Strompreise für Wärmepumpen-

strom können dazu beitragen, den Bedarf an Fördermitteln mittelfristig zu senken. Dies gilt 

insbesondere für den Bereich der Förderung von Heizungsanlagen, für den derzeit ein großer An-

teil der eingesetzten Fördermittel verwendet wird: Aufgrund der im Vergleich zu den Gas- und 

Ölpreisen hohen Strompreise amortisieren sich die höheren Anschaffungskosten für Wärmepum-

pen bisher nur langsam. Eine Verbesserung der Wirtschaftlichkeit im Betrieb verringert somit den 

Bedarf an Fördermitteln zum Zeitpunkt der Investition, insbesondere in gut situierten Haushalten. 

314. Neben der im vorherigen Abschnitt diskutieren einkommensdifferenzierten Förderung für 

selbstnutzende Eigentümer/innen sollte auch im vermieteten Bestand die gezielte Unterstützung 
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von Haushalten mit niedrigem Einkommen weiter verstärkt werden. Mietende können bei Sanie-

rungen indirekt von der Inanspruchnahme von Förderung durch die Vermietenden profitieren. Es 

besteht aber nicht immer ein Anreiz für Vermietende die Fördermittel auch in Anspruch zu neh-

men, da die Fördermittel von den auf die Miete umlegbaren Kosten (Modernisierungsumlage) 

abgezogen werden. Dieser Effekt ist allerdings beschränkt auf bestehende Mietverträge, bei Neu-

vermietung besteht keine Kopplung zwischen der Inanspruchnahme von Förderung und der 

Miethöhe. Eine Ausnahme bilden die Programme im Rahmen der Finanzhilfen des Bundes im Be-

reich des klimagerechten sozialen Wohnungsbaus, die an Mietpreis- und Belegungsbindungen 

gekoppelt sind. Obgleich diese grundsätzlich für Neubau und Sanierung genutzt werden können, 

fließen die Mittel derzeit zu großen Teilen in den Neubau. Eine Ausweitung dieser Programme für 

den klimagerechten sozialen Wohnungsbau mit zusätzlichen Mitteln für den Schwerpunkt der 

energetischen Sanierung wird daher empfohlen. 
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6. Energie- und Versorgungssicherheit 

Das Wichtigste in Kürze 

Die Gewährleistung eines hohen Niveaus bei der Versorgungssicherheit für Strom und Erdgas bildet ein zentrales 

Handlungsfeld der Energiepolitik. Bei Strom betrifft dies den Transformationsprozess sowie auch das Stromsys-

tem nach dem Erreichen des Ziels der Klimaneutralität, bei Erdgas vor allem den Transformationsprozess (und in 

der Folge dann die Versorgung mit Wasserstoff). 

Entscheidend für die Versorgungssicherheit des Stromsystems ist die Deckung der Residuallast. Die Residuallast 

ist in den letzten Jahren gesunken und liegt derzeit bei etwa 70 GW, wird im Zuge der Elektrifizierung des Ener-

giesystems in den nächsten Jahren jedoch ansteigen. Zur Deckung der Residuallast kommt steuerbaren 

Kraftwerkskapazitäten eine wichtige Bedeutung zu. Der Bestand dieser Kraftwerkskapazitäten ist im Jahr 2024 

erstmals unter einen Wert von 90 GW gesunken und wird in den nächsten Jahren im Zuge des Kohleausstiegs 

noch deutlich weiter fallen. In den meisten europäischen Nachbarstaaten vollziehen sich ähnliche Prozesse. Zur 

Gewährleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit werden in Deutschland erhebliche Kraftwerkskapazitä-

ten außerhalb des Marktes vorgehalten, Ende 2023 belief sich die entsprechende Gesamtkapazität auf gut 

14 GW. Dies entspricht etwas mehr als 12 % der gesamten steuerbaren Kraftwerkskapazität. Die unterschiedli-

chen Analysen zur zukünftigen Versorgungssicherheitssituation für Deutschland und die EU führen zu teilweise 

deutlich unterschiedlichen Ergebnissen. Die Expertenkommission sieht hier einen erheblichen Klärungsbedarf, 

auch mit Blick auf die zukünftige Rolle und die Robustheit der Nachfrageflexibilität und auch von Stromspeichern 

bei der Gewährleistung der Versorgungssicherheit.  

In verschiedenen Analysen zur Versorgungssicherheit wurde für den Zeitraum bis 2030 ein erheblicher Handlungs-

druck herausgearbeitet. Eine konzeptionelle Neuordnung der Maßnahmen z. B. im Rahmen einer umfassenden 

Reform des Marktdesigns (und deren beihilferechtlichen Erfordernisse) wird allerdings bis zum Jahr 2030 nur 

sehr begrenzt möglich sein. Hier kann die Kraftwerkstrategie der Bundesregierung eine Brücke bilden. Gleichwohl 

verbleibt die Notwendigkeit, frühestmöglich eine umfassende Reform des Marktdesigns anzustoßen, welche das 

bestehende und zunehmend unübersichtlicher werdende System aus unterschiedlichen Reserven außerhalb des 

Strommarktes sowie sehr technologiespezifischen Einzelmaßnahmen ablöst sowie auch und besonders die Nach-

frageseite des Stromsystems einbezieht (zur wichtigen Rolle der Flexibilität vergleiche Kapitel 3.5). Die 

längerfristige Perspektive mit Blick auf die Strukturen des zukünftigen Strommarktdesigns sollte deswegen eine 

wichtige Nebenbedingung für die Ausgestaltung der aktuell verfolgten Fördermaßnahmen werden. Gleiches gilt 

für die Förderung des Wasserstoffeinsatzes in der Verstromung (auf Grundlage der Nationalen Wasserstoffstra-

tegie). Die Kommission weist aber an dieser Stelle noch einmal nachdrücklich darauf hin, dass ein deutlich 

höheres Maß an Transparenz und Belastbarkeit der grundlegenden Analysen zum Stand der Versorgungssicher-

heit eine unabdingbare Voraussetzung für die zur Gewährleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit 

ergriffenen Maßnahmen bildet. 

Die Gewährleistung der Versorgungssicherheit bei Erdgas war in den Jahren seit 2022 mit erheblichen Heraus-

forderungen verbunden. Die in den Jahren bis 2022 sehr stark gewachsene Abhängigkeit von Erdgaslieferungen 

aus Russland hat zu einer sehr starken Konzentration des Erdgasaufkommens für Deutschland und für die Tran-

sitlieferungen in benachbarte Staaten geführt. Darüber hinaus ist für das Jahr 2021 ein strategisches Verhalten 

der unter Kontrolle russischer Unternehmen stehenden Erdgasspeicher in Deutschland festzustellen. Im Rahmen 

der nach dem Angriffskrieg Russlands auf die Ukraine und dem nahezu vollständigen Ausfall der Erdgaslieferun-

gen von Russland nach Deutschland ausgerufenen Alarmstufe wurde eine Vielzahl von Maßnahmen ergriffen, 

mit denen der Erdgasverbrauch in Deutschland (v. a. in der Industrie und im Gebäudebereich) deutlich reduziert 



Expertenkommission zum Energiewende-Monitoring 

 

212 

wurde, die Speicherstände auf das notwendige Niveau und der Ausbau einer LNG-Terminal-Infrastruktur mit gro-

ßer Geschwindigkeit auf den Weg gebracht wurden. Die Expertenkommission empfiehlt, die Zahl der Lieferländer 

und Regionen zu erhöhen sowie eine Importstruktur mit ausgewogenen Lieferanteilen zu verfolgen. Ziel sollte es 

sein die Marktkonzentration im Bereich der Erdgas-Importe weiter deutlich zu reduzieren. Beim Hochlauf der 

Wasserstoffwirtschaft sollten diese Aspekte von Anfang an als wichtige Ziele verfolgt sowie entsprechende Maß-

nahmen ergriffen und Instrumente entwickelt werden.  

Mit der Errichtung aller geplanten LNG-Terminals wird Deutschland in den 2020er Jahren und auch darüber hin-

aus über erhebliche LNG-Importkapazitäten verfügen. Die Expertenkommission empfiehlt, dass die 

unterschiedlichen Facetten der Erdgas-Versorgungssicherheit umfassend in Betracht gezogen und auf regelmä-

ßiger Basis analysiert sowie transparent dargelegt und begründet werden sollten. Dies gilt sowohl mit Blick auf 

die im Kontext der Klimapolitik notwendige massive Rückführung des Erdgasverbrauchs in Deutschland und Eu-

ropa, aber auch die Versorgung von heute noch in erheblichem Maße von russischen Erdgaslieferungen 

abhängigen mittel- und zentral-europäischen Staaten sowie Ausfälle großer Importinfrastrukturen durch Unfälle, 

terroristische oder andere Vorkommnisse. 

Durch die massive Förderung von LNG-Terminals aus dem Staatshaushalt werden die Versorgungssicherheits-

kosten der Erdgasversorgung von der Allgemeinheit getragen. Die Expertenkommission empfiehlt stattdessen 

eine Finanzierung der LNG-Infrastrukur nach dem Muster der Regelungen im Bereich der Mineralölversorgung 

(Erdölbevorratungsverband (EBV)).  

Mit Blick auf die Versorgungsqualität der Strom- und Gasversorgung sind für Deutschland hohe Qualitätsniveaus 

zu konstatieren. Die Expertenkommission weist jedoch auf die begrenzte Aussagekraft der entsprechenden 

(SAIDI-) Indikatoren hin. 

Neben den klassischen Energieträgern werden in Zukunft auch andere, nicht energetische Rohstoffe eine wich-

tige Rolle für die Transformation zu einem klimaneutralen Energiesystem einnehmen. Diese sogenannten 

strategischen Rohstoffe sind für die Produktion der für ein klimaneutrales Energiesystem benötigten Technolo-

gien, wie zum Beispiel PV-Anlagen oder Elektrolyseure, essenziell. Entlang der Wertschöpfungsketten dieser 

Technologien liegen sowohl auf der Ebene der Rohstoffförderung als auch bei der Rohstoffaufarbeitung und Fer-

tigung von (Teil-)Komponenten potentielle Versorgungsrisiken vor, v. a. bedingt durch beschränkte 

Produktionskapazitäten und hohe Marktkonzentration. Beides kann mit Blick auf den erwarteten Nachfragean-

stieg im Rahmen der Energiewende zu stark steigenden Preisen für strategische Rohstoffe führen, was die 

Umsetzung der Energiewende ς zumindest temporär ς verteuern und verlangsamen kann. Um die Versorgungs-

risiken zu mindern, empfiehlt die Expertenkommission eine maßvolle Ausweitung der europäischen Produktion 

und Diversifizierung von Bezugsländern. Weiterhin sollte die Rohstoffintensität der Produktionsprozesse gesenkt 

und das Recycling strategischer Rohstoffe erhöht werden. Aufgrund von Vorlaufzeiten und erst mittel- bis lang-

fristigen Wirkungen sollten diese Maßnahmen zeitnah umgesetzt und auch nachgehalten werden. 
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6.1 Strom 

6.1.1 Einleitung  

315. Die Versorgungssicherheit bei Strom entwickelt sich im Zuge der Transformation des Ener-

gie- und Stromsystems zu einem zunehmend an Bedeutung gewinnenden Themenfeld. Dies ergibt 

sich erstens aus dem zunehmenden Strombedarf durch die Elektrifizierung zusätzlicher Bereiche 

bzw. Anwendungen (von Elektromobilität über Wärmepumpen bis hin zu elektrifizierten Indust-

rieprozessen und der einheimischen Wasserstofferzeugung über die Elektrolyse). Andererseits 

sinkt durch den Ausstieg aus der Kernenergie-Nutzung sowie der politisch und/oder marktgetrie-

benen Beendigung der Kohleverstromung (vgl. Kap. 3.3) der Bestand an steuerbaren Kraftwerken 

(vgl. Kap. 6.1.3), die zur Deckung der Residuallast (vgl. Kap. 6.1.2) beitragen können. Die Bewer-

tung der Versorgungssicherheit im zukünftigen Energiesystem, aber auch und besonders in den 

anstehenden Übergangsprozessen ist dabei von einer (zunehmenden) Anzahl von Faktoren ab-

hängig: 

¶ die Entwicklung der (Spitzen-) Last, auch unter Berücksichtigung des Lastmanagements; 

¶ die Beiträge der Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie zur Lastdeckung im Spit-

zenlastbereich, auch unter Berücksichtigung der wetterbedingten Variationen bzw. 

Unsicherheiten; 

¶ die Beiträge von Stromspeichern zur Lastdeckung; 

¶ die Beiträge von Lastvermeidungen und Lastverlagerungen; 

¶ die Beiträge von steuerbaren Kraftwerken im Inland zur Deckung der Residual-Spitzen-

last; 

¶ die Beiträge ausländischer Stromerzeugungsanlagen zur Deckung der Residual-Spitzen-

last; 

¶ die Engpasssituationen vor allem in den Übertragungsnetzen sowie der Kuppelstellen 

ins Ausland. 

316. Im Folgenden wird zunächst auf die Entwicklung der Residuallast im deutschen Stromsystem 

eingegangen und dann die Entwicklung der Kapazität steuerbarer Kraftwerke zur Deckung der Re-

siduallast diskutiert. 

6.1.2 Entwicklung der Residuallast 

317. Die Residuallast beschreibt die Netzlast abzüglich der Stromerzeugung aus variablen erneu-

erbaren Energien (Windkraft und Photovoltaik), das heißt den Teil des Stromverbrauchs, der nicht 
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durch fluktuierende erneuerbare Energien gedeckt wurde.22 Abbildung 6-1 zeigt die geordnete 

Jahresdauerlinie der Residuallast für das Jahr 2023 im Vergleich zu 2015. Die Dauerlinie zeigt die 

stündliche Residuallast absteigend sortiert für jeweils ein Jahr. Im Vergleich zu 2015 ist die Resi-

duallast in 2023 insgesamt deutlich gesunken. Für die Jahre dazwischen ließ sich eine relativ 

stetige Senkung der Residuallast von Jahr zu Jahr beobachten. Auch die maximale Residuallast war 

2023 im Vergleich zu 2015 deutlich niedriger, und zwar um über 9 %. Diese Entwicklung resultiert 

aus der gestiegenen Erzeugung aus Wind und PV, aber auch aus dem gesunkenen Stromverbrauch. 

Dadurch war deutlich weniger Erzeugung aus nicht-erneuerbaren Quellen nötig, um die Last zu 

decken; zusätzlich lieferten die Biomasseverstromung und die Erzeugung aus Laufwasserkraftwer-

ken relativ konstante Beiträge zur Deckung der Residuallast. 

Abbildung 6-1:  Jahresdauerlinien der Residuallast in den Jahren 2015 und 2023 

 

Quelle: SMARD 2024. 

318. Im Jahr 2023 gab es erstmals Stunden mit negativer Residuallast, d. h. mit einer Wind- und 

PV-Stromerzeugung, die den Verbrauch überstieg. Eine negative Residuallast trat während insge-

samt 64 Stunden in 2023 auf, häufig in mehreren aufeinanderfolgenden Stunden. Die Zeitpunkte 

negativer Residuallast sind größtenteils Feiertage oder Sonntage, also Zeitpunkte geringer Last 

(Ostermontag vormittags, Pfingstmontag mittags, Sonntage im Juni/Juli mittags, 3. Oktober 10 bis 

15 Uhr). Vereinzelt kam eine negative Residuallast auch an Werktagen vor, z. B. am 3. August am 

frühen Nachmittag sowie in der Weihnachtszeit in frühen Morgenstunden.  

 
22  Die Definition der residualen Höchstlast folgt hier der Spezifikation von ENTSO-E. Andere Analysen bringen zusätzlich den 
Beitrag der Laufwasserkraftwerke in Abzug. Für Deutschland verringert sich damit die residuale Höchstlast um knapp 4 GW. 
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Abbildung 6-2:  Vergleich der Residuallast 2015 bis 2023 

 

Quelle: SMARD 2024. 

319. Es ist nicht zu erwarten, dass sich der Trend der sinkenden Residuallast kontinuierlich fort-

setzen wird. Sobald die neu elektrifizierten Verbrauchsanwendungen wie Wärmepumpen, 

Elektrofahrzeuge, Elektrolyse und elektrifizierte Industrieprozesse merklich ausgebaut sind, ist ein 

Anstieg der durchschnittlichen Last und der Spitzenlast zu erwarten. Da die gleichzeitig auszubau-

enden Wind- und Solarenergieanlagen in der Regel nicht dann zuverlässig hohe 

Einspeiseleistungen liefern, wenn die Last am höchsten ist, ist auch mit einem Anstieg der Residu-

alspitzenlast zu rechnen. Welchen Beitrag Wind und PV zur Deckung der Spitzenlast und somit zur 

Senkung der maximalen Residuallast leisten werden, lässt sich nur schwer prognostizieren. Eine 

wichtige Determinante der Residuallastentwicklung ist neben den Erzeugungscharakteristika und 

den zeitlichen Korrelationen der fluktuierenden erneuerbaren Stromerzeugung auch die Flexibili-

tät der Nachfrage, d. h. die Fähigkeit des Systems, die Stromverbräuche in erzeugungsstarke 

Zeiträume zu verlagern und sie in Zeiten niedriger Erzeugung zu vermeiden.  

320. Die Bandbreite der vorliegenden Analysen zur Entwicklung der residualen Höchstlast ist 

dementsprechend relativ groß. r2b (2023) errechnet in den Modellanalysen für den Versorgungs-

sicherheitsbericht für den Zeitraum von 2025 bis 2030 eine residuale Spitzenlast von 78,4 bis 

78,9 GW.23 Im aktuellen Netzentwicklungsplan wird für 2023 von einer maximalen Residuallast 

von 102 bis 126 GW sowie für 2045 von 120 bis 154 GW ausgegangen. Dies liegt deutlich über der 

 
23  Hier wird jedoch bei der Ermittlung der Residuallast nicht nur die Wind- und Solarstromerzeugung, sondern auch die Strom-
erzeugung aus Laufwasserkraftwerken in Abzug gebracht. 
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maximalen Residuallast in 2023 von 68 GW. Eine weitere Frage neben der summarischen Betrach-

tung der Residuallast ist die Verortung der Last und Erzeugung im Netz. Netzengpässe können die 

möglichen Beiträge von Wind und PV zur Deckung der Last auch zeitweise reduzieren. Dies hat 

ebenfalls einen Einfluss auf den verbleibenden Bedarf an steuerbaren Kraftwerken.  

6.1.3 Entwicklung der Kraftwerkskapazitäten 

321. Die Entwicklung der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten im deutschen Stromsystem ist in 

den letzten Jahren rückläufig (Abbildung 6-3 sowie Abbildung 6-4). Zwar wurden bis zum Jahr 2010 

der leichte Netto-Abbau von Kohlekraftwerkskapazitäten sowie die ersten Abschaltungen von 

Kernkraftwerken durch den Zubau von Biomasse und Erdgas- (KWK)-Anlagen überkompensiert. 

Mit der ersten Außerbetriebnahmewelle für die Kernkraftwerke nach dem Ausstiegsbeschluss von 

2011 sowie der marktgetriebenen Außerbetriebnahme von Steinkohlekraftwerken und den ersten 

Maßnahmen zur Abschaltung von Braunkohlekraftwerken (ab 2015) ergibt sich seit 2015 ein Rück-

gang der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten, der durch die Abschaltung der verbliebenen 

Kernkraftwerke (2021 und 2023) sowie durch die ersten Stilllegungen im Zuge des 2019 verein-

barten Ausstiegs aus der Braun- und Steinkohleverstromung an Dynamik gewonnen hat, die nur 

durch die Kurzfristmaßnahmen zur Bekämpfung der durch den russischen Angriffskrieg auf die 

Ukraine ausgelösten Energiekrise abgedämpft worden ist. Für die nächsten Jahre ist auf Grundlage 

der vorliegenden Stilllegungsankündigungen ein weiterer Rückgang der steuerbaren Kraftwerks-

kapazitäten zu erwarten. 

Abbildung 6-3: Entwicklung der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten im deutschen 

Stromsystem 
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Anmerkung: Umrechnung der Brutto-Leistungen aus den BMWK-Energiedaten mit dem Verhältnis der Bruttostromerzeugung 
zur Nettostromerzeugung nach AG-Energiebilanzen im Jahr 2022, steuerbare Kapazitäten ohne Laufwasser in einem Umfang 
von 3,8 GW, teilweise sind Reserven enthalten  
Quellen: BMWK, AG-Energiebilanzen eigene Berechnungen. 

 

Abbildung 6-4: Entwicklung des Bruttostromverbrauchs, der Höchstlast, der residualen 

Höchstlast sowie der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten 

 
Anmerkung: Umrechnung der Brutto-Leistungen aus den BMWK-Energiedaten mit dem Verhältnis der Bruttostromerzeugung 
zur Nettostromerzeugung nach AG-Energiebilanzen im Jahr 2022, steuerbare Kapazitäten ohne Laufwasser (3,8 GW) 
Quellen: Entso-E, BMWK, AG-Energiebilanzen, BNetzA-Kraftwerkslisten 2015 bis 2023, BNetzA 2023d, eigene Berechnungen. 

322. Im Vergleich der Entwicklungen für die Gesamtkapazität der steuerbaren Kapazitäten sowie 

den Gesamtstromverbrauch, die Höchstlast und die residuale Höchstlast zeigen die vergangenen 

Jahre relativ stabile Muster (Abbildung 6-4).  

¶ Verringerungen des Gesamtstromverbrauchs sind meist mit einem deutlich geringeren 

Rückgang der Jahreshöchstlast verbunden. Bei gleichbleibendem oder steigendem Ge-

samtstromverbrauch nimmt die Jahreshöchstlast tendenziell stärker zu als der 

Gesamtstromverbrauch, wobei die Entwicklung des Jahres 2020 mit seinen besonderen 

Rahmenbedingungen (Corona-Pandemie) einen Ausnahmefall darstellt. 

¶ Der zunehmende Ausbau der Wind- und Solarstromerzeugungskapazitäten führt auch 

im Bereich der Höchstlastdeckung zu einem tendenziell zunehmenden Lastdeckungs-

beitrag, auch wenn dieser im Kontext der meteorologischen Rahmenbedingungen 

erheblichen Schwankungen unterworfen ist. Im Jahrfünft von 2019 bis 2023 lag dieser 

Beitrag in einer Bandbreite von 3 bis 15 % (bei einem Medianwert von 10 %).  
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Abbildung 6-5: Steuerbare Kraftwerkskapazitäten nach Bundesländern 

 

 






















































































































































































































































































































































