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Vorwort 

Die Adressierung des Klimawandels ist eine der zentralen Herausforderungen unserer Zeit. 

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

bis 2050, dazu verpflichtet, in nur zwei Jahrzehnten klimaneutral zu werden. Hierfür ist ein grund-

legender technologischer Umbau des Energiesystems erforderlich. Dabei bildet das 

energiepolitische Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, effizienten 

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 

ausführlicheren Fortschrittsberichten α5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘŜǊ ½ǳƪǳƴŦǘά ŀǳŦΣ ŘƛŜ ǾƻƳ Bundeswirtschafts-

ministerium vorgelegt wurden. Der Auftrag der unabhängigen, aus vier Expertinnen und Experten 

bestehenden Kommission wurde durch einen Beschluss des Bundeskabinetts 2024 angepasst und 

weiterentwickelt. Der vorliegende Bericht der Expertenkommission ist entsprechend ς wie der 

Monitoringbericht 2024 ς erneut als eigenständiger Bericht konzipiert, der Bezug nehmend auf 

bestehende Veröffentlichungen der Bundesregierung den Fortschritt der Energiewende evaluiert. 

Der Monitoringbericht 2025 wurde inhaltlich am 30. September 2025 abgeschlossen. Er deckt das 

Berichtsjahr 2023 ab und stellt, soweit aktuelle Daten vorliegen, auch aktuelle Entwicklungen in 

den Jahren 2024 und 2025 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. Da der Krieg weiterhin 

andauert und Handelsstreitigkeiten wichtige Lieferketten infrage stellen, legt die Expertenkom-

mission im vorliegenden Bericht 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 (Lithium, Seltene ErdenΣ ΧύΣ ŘƛŜ ŦǸǊ ŘƛŜ ¢ǊŀƴǎŦƻǊƳŀǘƛƻƴ ŘŜǎ ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜǎȅǎǘŜƳǎ 

hin zu erneuerbaren Technologien essenziell sind, analysiert. Zur Bewertung des Stands der Ener-

giewende kommt weiterhin die Energiewende-Ampel zum Einsatz. Für die Jahre 2023 und 2024 

steht die Energiewende-Ampel überwiegend auf Gelb. Die Expertenkommission drückt damit aus, 

dass die Ziele der Energiewende zwar weiterhin erreicht werden können, diese Zielerreichung je-

doch kein Selbstläufer ist. Vielmehr sieht die Expertenkommission in allen Dimensionen 

politischen Handlungsbedarf, damit die Transformation des Energiesystems möglichst kosten-

günstig und schnell gelingt. Neben der Evaluierung des Status quo gibt die Expertenkommission 
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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 Dr. Christian Rusche und Marvin Müller von der Ruhr Universität 

Bochum (RUB), Dr. Christian Sölch, Markus Albuscheit, Dr. Jan Gniza und Lukas Lang von der Tech-

nischen Universität Nürnberg (UTN), Kaya Dünzen, Hauke Hermann und Dr. Katja Schumacher vom 

Öko-Institut sowie Célia Burghardt und Rebecca Hofmann von der Albert Ludwigs-Universität Frei-

burg. 

Ein Mitglied der Expertenkommission, Veronika Grimm, hat sich aufgrund ihrer Mitgliedschaft im 

Aufsichtsrat der Siemens Energy AG an jenen Teilen der Diskussion sowie an der Ausarbeitung von 

Handlungsempfehlungen nicht beteiligt, die konkrete Ausbau- oder Mengenvorgaben für Wind-

kraftanlagen oder Gaskraftwerke betreffen.  

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

 

 

 

Andreas Löschel     Veronika Grimm 

 

 

 

Felix Matthes     Anke Weidlich 
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Zusammenfassung des Berichts 2025 

1. Stand der Energiewende 

Z1. Der grundlegende technologische Umbau des Energiesystems ist notwendig, um in Deutsch-

land bis 2045 Klimaneutralität zu erreichen. Bei diesem Umbau gilt es, das energiepolitische 

Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, effizienten und umweltver-

träglichen Energieversorgung zu beachten. Bis zum Jahr 2045 sind es jedoch nur noch 20 Jahre. 

Aufgrund der Tatsache, dass Investitionen im Energiebereich mit zum Teil erheblichen Vorlaufzei-

ten verbunden sind und energietechnische Anlagen lange in Betrieb sind, müssen bereits jetzt die 

notwendigen Weichen gestellt und die Rahmenbedingungen geschaffen werden, um die Energie-

wende erfolgreich zu bewältigen. Dabei wird die Energiewende breit definiert; sie umfasst die 

Versorgung mit Strom, Wärme, flüssigen und gasförmigen Energieträgern sowie die Effizienz in 

den Anwendungsbereichen.  

Z2. Die unabhängige Expertenkommission zum Energiewende-Monitoring (EEM) hat vor diesem 

Hintergrund die Aufgabe, den Stand der Energiewende wissenschaftlich fundiert und objektiv zu 

bewerten, sowie einen möglichen Policy-Mix zur erfolgreichen Umsetzung zu beschreiben. Die Ex-

pertenkommission, die durch vier Expertinnen und Experten gebildet wird, begleitet seit 2011 die 

Energiewende und berät die Bundesregierung. Durch einen Beschluss des Bundeskabinetts im Jahr 

2024 wurde der Auftrag der Expertenkommission zuletzt weiterentwickelt. Der Bericht des Jahres 

2024 war folgerichtig der erste Bericht, der sich nicht auf weitere Veröffentlichungen der Bundes-

regierung bezog, sondern eigenständig den aktuellen Stand der Energiewende behandelt. Der nun 

vorliegende Monitoringbericht 2025 schreibt den Monitoringbericht 2024 fort. Der Monitoringbe-

richt 2025 wurde inhaltlich am 30. September 2025 abgeschlossen. Er deckt das Berichtsjahr 2023 

ab und stellt, soweit aktuelle Daten vorliegen, auch Entwicklungen in den Jahren 2024 und 2025 

dar.    

Z3. Im Monitoringbericht des letzten Jahres hat die Expertenkommission Indikatoren identifi-

ziert, um die Energiewende möglichst vollständig zu erfassen und zu bewerten. Diese kommen 

auch im vorliegenden Bericht zur Anwendung. Mit Hilfe der Indikatoren werden sechs Dimensio-

nen der Energiewende abgedeckt, die jeweils in zwei bzw. drei Unterdimensionen unterteilt sind. 

In Abbildung Z-1 sind die Dimensionen und ihre jeweiligen Unterdimensionen mit Ausnahme der 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪέ ƛƴ ŘŜǊ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎέ ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘΦ 
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Z4. Die Einschätzung der Expertenkommission zum Stand der Energiewende erfolgt ς analog zu 

den bisherigen Veröffentlichungen ς anhand einer Energiewende-Ampel: Wenn die Indikatoren 

nahelegen, dass die Ziele der Energiewende mit den aktuell absehbaren Maßnahmen sehr wahr-

scheinlich nicht erreicht werden, wird Rot verwendet. Gelb kommt zur Anwendung, wenn die 

Zielerreichung als nicht sichergestellt eingeschätzt wird. Entsprechend gibt Grün an, dass die Ziele 

nach Einschätzung der Expertenkommission erreicht oder wahrscheinlich erreicht werden.  

Abbildung Z-1:  Die Dimensionen der Energiewende 

 

Quelle: Eigene Darstellung der Dimensionen der Energiewende. 

Z5. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎέ ǳƳŦŀǎǎǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel drei Unterdimen-

ǎƛƻƴŜƴΥ α{ǘǊƻƳέΣ α{ǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέ ǎƻǿƛŜ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪέΦ [ŜǘȊǘŜǊŜ ŘŜŎƪǘ ŘƛŜ 

allgemeine Entwicklung der Energieversorgung über alle Sektoren hinweg ab. Die Unterdimension 

α{ǘǊƻƳέ ǳƳŦŀǎǎǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ŘŜǎ .ǊǳǘǘƻǎǘǊƻƳǾŜǊōǊŀǳŎƘǎ ǎƻǿƛŜ ŘŜǊ {ǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ ŀǳǎ ŜǊπ

nŜǳŜǊōŀǊŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέ ōŜǎŎƘǊŜƛōǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ 

bei der Nutzung von Wasserstoff und Biomasse zur Energiebereitstellung sowie bei der Nutzung 

synthetischer Brennstoffe in der Industrie, der Wärme und im Verkehrssektor. 
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Z6. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αtǊŜƛǎǿǸǊŘƛƎƪŜƛǘκ²ƛǊǘǎŎƘŀŦǘƭƛŎƘƪŜƛǘά ǿƛǊŘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel durch 

ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ǳƴŘ α9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέ ƎŜōƛƭŘŜǘΦ α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ŘŜŎƪǘ 

die Entwicklungen der Endenergieproduktivität und der Endenergieeffizienz im Gebäudesektor 

ŀōΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέ ǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘ ±ŜǊŅƴŘŜǊǳƴƎŜƴ ōŜƛ ŘŜƴ {ǘǊƻƳ- und Energie-

preisen für Haushalte und Industrie sowie die Entwicklung der Letztverbraucherausgaben für den 

Endenergieverbrauch nach Anwendungssektoren. 

Z7. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘά ǳƳŦŀǎǎǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ αbŜǘȊŜέ ǳƴŘ α{ǘŜǳπ

ŜǊōŀǊŜ YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέΦ 5ŜǊ !ǳǎōŀǳ ǳƴŘ ŘŜǊ .ŜǘǊƛŜō ŘŜǊ ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ bŜǘȊƛƴŦǊŀǎǘǊǳƪǘǳǊ ǎƻǿƛŜ ŘŜǊ 

Umfang der notwendigen Engpassmanagementmaßnahmen werden mit Hilfe der Unterdimen-

ǎƛƻƴ αbŜǘȊŜέ ŀōƎŜŘŜŎƪǘΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘŜǳŜǊōŀǊŜ YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέ ōŜǘǊŀŎƘǘŜǘ ŘƛŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ 

der Leistung steuerbarer Kraftwerke in Deutschland. Dies beinhaltet eine Betrachtung der aktuell 

diskutierten Instrumente und Maßnahmen zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit in 

Deutschland. 

Z8. 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ α5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴέ ǳƴŘ α½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴέ ōƛƭŘŜƴ ŘƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ 

α9ƴŜǊƎƛŜǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘέΦ .ŜƛŘŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ ōŜƘŀƴŘŜƭƴ ŘƛŜ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǘƛƻƴ ōŜƛ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅπ

gern (vor allem Gas, Rohöl- und Mineralölprodukte) sowie bei strategischen Rohstoffen der 

Energiewende (Lithium, Kobalt, Nickel, Graphit, Mangan, Seltene Erden, Silizium). Ziel der Dimen-

ǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘέ ƛǎǘ Ŝǎ ŀǳŎƘΣ Ȋǳ ŀƴŀƭȅǎƛŜǊŜƴΣ ǿƛŜ ǊŜǎƛƭƛŜƴǘ Řŀǎ ŘŜǳǘǎŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎȅǎǘŜƳ 

entlang seiner Lieferketten ist und wo potenzielle Risiken in Form von Abhängigkeiten von einzel-

nen Ländern vorliegen. 

Z9. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α¦ƳǿŜƭǘǾŜǊǘǊŅƎƭƛŎƘƪŜƛǘέ ǿƛǊŘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel durch die Unter-

ŘƛƳŜƴǎƛƻƴŜƴ α¢ǊŜƛōƘŀǳǎƎŀǎ-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴέ ǳƴŘ α¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ƎŜōƛƭŘŜǘΦ 5ƛŜ 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ōŜƘŀƴŘŜƭǘ ¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ƛƴ CƻƭƎŜ ŘŜǊ bǳǘȊǳƴƎ 

von Energie, welche nicht mit Treibhausgas-Emissionen zusammenhängen. Darunter fallen die 

Schadstoffbelastung, die Landnutzung, die Rohstoffentnahme, die Umweltauswirkungen entlang 

der gesamten Wertschöpfungskette sowie die Situation in der deutschen Abfallwirtschaft. Die Un-

ǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α¢ǊŜƛōƘŀǳǎƎŀǎ-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴέ ŘƛǎƪǳǘƛŜǊǘ !ƴǎǘǊŜƴƎǳƴƎŜƴ ȊǳǊ wŜŘǳƪǘƛƻƴ ŘŜǊ 

Treibhausgasemissionen in den einzelnen Sektoren. 

 Z10. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αDŜǎŜƭƭǎŎƘŀŦǘέ ǳƳŦŀǎǎǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-Ampel die Unterdimensionen 

α!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ ǳƴŘ α±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ ǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘ Ƴƛǘ IƛƭŦŜ 

repräsentativer Umfragen die Zustimmung der Bevölkerung zur Energiewende. Dies umfasst die 

generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende, die Zustimmung zur konkreten Umsetzung 

sowie die persönliche Betroffenheit. Ergänzend dazu werden die Verteilungswirkungen der Ener-

giewende anhand von empirischen Analysen zu Energieausgaben und zur Betroffenheit einzelner 

Bevölkerungsgruppen durch Energiearmut beurteilt. 
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Z11. Die Bewertung mit Hilfe der Ampelfarben kombiniert eine statistisch-faktenbasierte Me-

thode mit der Expertise der Expertenkommission. Dabei basiert die Ampelfarbe einer Dimension 

auf den Ampelfarben der jeweiligen Unterdimensionen und den zugeordneten Indikatoren. Ta-

belle Z-1 zeigt die zusammenfassende Einschätzung der Expertenkommission zum Stand der 

Energiewende, dargestellt durch die entsprechende Einfärbung der Indikatoren und (Unter-)Di-

mensionen. Zusätzlich beinhaltet Tabelle Z-1 die Einschätzung der Expertenkommission zur 

perspektivischen Entwicklung des jeweiligen Indikators, und gibt die Kapitelverortung einer aus-

führlichen Betrachtung der Indikatoren im Monitoringbericht 2025 an. Anhand der Angaben wird 

ein Eindruck der Entwicklung in der nahen Zukunft ermöglicht. Insgesamt zeigt sich, dass die Ener-

giewende-Ampel überwiegend auf Gelb steht und in allen Bereichen der Energiewende weiterhin 

Handlungsbedarf besteht. Die Zielerreichung ist kein Selbstläufer. 



   

 

14 

 

Tabelle Z-1:  Zusammenfassende Gesamteinschätzung der Expertenkommission zum 

Stand der Energiewende zur Zielerreichung 2023/2024 sowie perspektivische Entwicklung der 

Indikatoren 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

  

 

 

Dimension  Unterdimension  Indikator  
 

Energieversor-

gung 

 Strom    Entwicklung der absoluten Stromerzeugung aus erneuerbaren 

Energien (Kapitel 3.2) 
n

Ҧ 

    Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeugungskapazitäten  

(Kapitel 3.1) 

n

Ҧ 

    Entwicklung des Anteils erneuerbarer Energien am  

Bruttostromverbrauch (Kapitel 3.2) 

n

Ҧ 

  Stoffliche  

Energieträger 

 Grüner Wasserstoff (Kapitel 4.4) n

Ҩ 

 
 Energiesektor 

im Überblick 

 Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoendenergieverbrauch 

(Kapitel 2.1) 

n

Ҧ 

 
 Entwicklung des Endenergieverbrauchs (Kapitel 2.1) n

Ҧ 

Versorgungs- 

sicherheit 

sicherheit   

 

 Netze    Ausbau der Übertragungsnetze (Kapitel 3.4) n

ҩ 

    Digitalisierung (Kapitel 3.5) n

Ҧ 

    Umfang der erforderlichen Engpassmanagementmaßnahmen  

(Kapitel 3.4.1) 

n

ҩ 

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

Ҧ 

  Steuerbare  

Kraftwerke  
  Steuerbare Kraftwerke (Kapitel 6.1) n

Ҧ 

    Batteriespeicher (Kapitel 3.5.1) n

Ҧ 

Energiesicher-

heit 
 Diversifikation    Herfindahl-Hirschmann-Index (HHI) für Erdgas (Kapitel 6.2) n

Ҧ 

 Zugang zu Roh-

stoffen  
  Nicht-energetische Ressourcen mit Relevanz für die Versorgung 

(Kapitel 6.3) 

n

Ҧ 
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Anmerkungen: Siehe Tabelle 1-1 im Monitoringbericht 2025. 

 

 

Preiswürdig-

keit/ 

Wirtschaftlich-

keit 

 Energieeffizienz   Endenergieproduktivität (Kapitel 2.1) n

Ҧ 

    Wärmebedarf (Kapitel 5.1) n

Ҧ 

    Endenergieeffizienz im privaten Gebäudebereich (Kapitel 5.1) n

Ҧ 

  Energiekosten    Anteil der Letztverbraucherausgaben für Elektrizität am  

Bruttoinlandsprodukt (Kapitel 7.1) 

n

Ҧ 

    Energiestückkosten der Industrie in Deutschland (Kapitel 7.1) n

Ҧ 

    Durchschnittliche jährliche Energieausgaben privater Haushalte 

(Kapitel 7.1) 

n

Ҧ 

    Durchschnittlicher Strompreis privater Haushalte (Kapitel 7.1) n

ҩ 

Umweltverträg-

lichkeit 
 Treibhaus-

gasemissionen 
  Reduktion der Treibhausgasemissionen (Kapitel 9.1) n

Ҧ 

    Kohleausstieg (Kapitel 3.3) n

Ҧ 

    Ausbau von Wärmepumpen (Kapitel 5.3) n

Ҧ 

    Elektromobilität (Kapitel 3.1.1) n

Ҧ 

  Umweltauswir-

kungen  
  Schadstoffemissionen (Kapitel 9.2) n

ҩ 

Gesellschaftli-

che Aspekte   
 Akzeptanz    Generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende  

(Kapitel 8.2) 
n

Ҧ 

    Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der Energiewende  

(Kapitel 8.2) 

n

Ҧ 

    Erwartete persönliche Betroffenheit durch die Energiewende  

(Kapitel 8.2) 

n

Ҧ 

  Verteilungs-   Energiearmut (Kapitel 8.1) 

 

n

Ҧ 

  wirkungen  Energiekostenbelastung bezogen auf das Haushaltseinkommen 

(Kapitel 8.1) 

n

Ҧ 

    Energiekostenbelastung bezogen auf die gesamten  

Konsumausgaben (Kapitel 8.1) 

n

Ҧ 
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2. Energiesektor im Überblick 

Z12. Der gesamte Endenergieverbrauch blieb in den vergangenen drei Dekaden weitgehend kon-

stant und zeigt seit 2010 eine leicht rückläufige Tendenz (Abbildung Z-2). Effizienzgewinne beim 

Einsatz von Brenn- und Kraftstoffen sowie durch zunehmende Elektrifizierung wurden weitgehend 

durch wirtschaftliches und demografisches Wachstum kompensiert. Erst 2020 ergab sich krisen-

bedingt ein Nachfragerückgang von 9 % ggü. 2008, dem im Jahr 2021 ein Anstieg von fast 4 

Prozentpunkten folgte. Im Verlauf der Erdgaskrise sank der Endenergieverbrauch im Jahr 2022, 

stieg dann 2023 wieder an und lag 2024 um 12 % unter dem Niveau von 2008. Temperaturberei-

nigt lag die Minderung des Endenergieverbrauchs 2020 ggü. 2008 bei 7 %, bis 2024 ging sie auf 10 

% zurück. Um das Endenergie-Reduktionsziel zu erreichen, wäre von 2025 bis 2030 ein jährlicher 

(temperaturbereinigter) Rückgang von 3,1 Prozentpunkten (ggü. 2008) erforderlich. Die Experten-

kommission weist jedoch darauf hin, dass die Bewertungsgrößen Endenergieverbrauchsniveau 

und -intensität nur eingeschränkt als Steuerungsindikatoren geeignet sind. 

Z13. Die gesamte Endenergienachfrage verteilt sich derzeit zu jeweils knapp 30 % auf Industrie, 

private Haushalte und Verkehr, während der Sektor Gewerbe/Handel/Dienstleistungen (GHD) mit 

14 % den kleinsten Anteil hat. Seit 1990 sind die Anteile von Industrie und GHD leicht gesunken, 

während Haushalte und Verkehr zulegten. Etwa 36 % der Endenergie dienen der Erzeugung me-

chanischer Energie (vor allem Verkehr), 33 % dem Gebäudeenergiebedarf und 23 % der 

Prozesswärme in der Industrie. Im Jahr 1990 wurde 80 % des Endenergiebedarfs über fossile Ener-

gieträger 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. 9 %, der von Strom und Fernwärme erhöhte sich auf Werte von etwa 25 %. Beim Ausbau 

der erneuerbaren Energien erreichte Deutschland 2023 einen Anteil von 22 % am Bruttoendener-

gieverbrauch und liegt damit unter dem Pfad zur Erreichung des europäischen Ziels von 40 % bis 

zum Jahr 2030. 
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Abbildung Z2:  Endenergieverbrauchs-Indikatoren 

 
Anmerkung: siehe Abbildung 2-4 im Monitoringbericht 2025. 

Z14. Das EnEfG sieht bis 2030 eine Senkung des Primärenergieverbrauchs um 39,3 % ggü. 2008 

vor. Bis 2024 wurde ein Rückgang des Primärenergieverbrauchs von 27 % ggü 2008 erreicht. Davon 

ist ein erheblicher Teil auf energiestatistische Effekte durch die primärenergetische Bewertung 

der stark gestiegenen Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie zurückzuführen. Um das Ziel 

im Jahr 2030 zu erreichen, müsste der jährliche Rückgang des Primärenergiebedarfs vom langjäh-

rigen Mittelwert von 2 auf 3 Prozentpunkte (bezogen auf 2008) steigen. Die Anteile von Stein- und 

Braunkohle sind deutlich, die Anteile von Erdgas und Mineralöl aktuell leicht rückläufig; die Kern-

energienutzung endete im April 2023. 2023 übertraf der Anteil der erneuerbaren Energien am 

Primärenergieaufkommen erstmals den kombinierten Anteil von Braunkohle, Steinkohle und 

Kernenergie. 

Z15. Die zukünftige Entwicklung des Energieverbrauchs in Deutschland hängt stark von den sozi-

oökonomischen Rahmenbedingungen und der Ausgestaltung der Energie- und Klimapolitik ab. 

Während normative Energieverbrauchsprojektionen energiewirtschaftliche Entwicklungen zur Er-

reichung der Klimaziele skizzieren, beschreiben die explorativen Szenarien 

Verbrauchsentwicklungen ohne weitere Maßnahmen. Der Stromverbrauch wird infolge der Elekt-

rifizierung von Verkehr, Wärme und Industrie deutlich steigen, während Erdgas- und 

Mineralölverbrauch langfristig sinken. Ab etwa 2035 divergieren die Modellierungen stark, insbe-

sondere beim Gasverbrauch. Die Bandbreiten verdeutlichen erhebliche Unsicherheiten und die 

Notwendigkeit flexibler, und dynamischer Politikansätze, zugleich zeichnen sich bereits heute No-

regret-Maßnahmen ab. 
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3. Strom 

Stromverbrauch, Erzeugung und Handel  

Z16. Nach einigen Jahren rückläufiger Entwicklung erreichte der Bruttostromverbrauch in 

Deutschland 2023 mit 521 TWh den niedrigsten Stand seit 1990, und stieg im Jahr 2024 wieder 

leicht auf 527 TWh an. Durch zunehmende Elektrifizierung im Zuge der Transformation hin zur 

Klimaneutralität sowie durch neue Verbraucher ist für die kommenden Jahre mit einem weiteren 

Anstieg des Strombedarfs zu rechnen. Neue Anwendungen wie Wärmepumpen, Elektromobilität 

und Rechenzentren weisen bereits zunehmende Stromverbräuche auf, auch wenn ihr Anteil am 

gesamten Stromverbrauch derzeit noch gering ist. Im Jahr 2024 stieg der Verbrauch von Wärme-

pumpen um 13 % gegenüber dem Vorjahr auf nun 11,1 TWh, bei Elektrofahrzeugen waren es +26 

% auf 5,3 TWh. Rechenzentren erreichten einen Verbrauch von rund 20 TWh. Der Stromverbrauch 

der Elektrolyse ist bislang gering, jedoch ist mit dem geplanten Ausbau der Elektrolysekapazität 

auch hier von einem steigenden Strombedarf auszugehen. 

Z17. Die Bruttostromerzeugung ging im Jahr 2024 erneut zurück. Die Stromimporte der deutsch-

luxemburgischen Gebotszone übertrafen die Exporte um 31,9 TWh, somit war Deutschland 2024 

wie im Jahr davor Netto-Importeur für Strom. Wichtige Gründe hierfür waren die gestiegene 

Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien im europäischen Ausland, der vollständige Ausstieg 

aus der Kernenergie sowie die zeitweise niedrigere Windstromproduktion in Deutschland. In die-

ser Marktsituation wurde die inländische fossile Stromerzeugung teilweise durch günstigere 

Importe ersetzt. Die Herkunft der deutschen Stromimporte nach Ländern oder Erzeugungsarten 

wird teilweise stark diskutiert und unterschiedlich bestimmt. Methoden dieser Bestimmung soll-

ten auf Netto-Exportpositionen aller Länder im europäischen Markt basieren. Demnach kommen 

die meisten Importe aus Wasser- und Kernkraft, wobei Frankreich, die Schweiz und Norwegen die 

wichtigsten Lieferländer sind. 

Z18. Ein weiterer Trend ist die Annäherung von Brutto- und Nettostromerzeugung: Der Unter-

schied zwischen beiden Größen hat sich in den letzten Jahren deutlich verringert, weil der Anteil 

erneuerbarer Energien ς insbesondere Wind- und Solarstrom ς zugenommen hat. Diese Techno-

logien weisen einen geringen Kraftwerkseigenverbrauch auf, wodurch die Differenz zwischen 

Brutto- und Nettowerten schrumpft. Zugleich ist jedoch der Anteil der sogenannten Ausfallarbeit, 

also jener Strommenge, die aufgrund von Netzengpässen nicht eingespeist werden konnte (9,4 

TWh im Jahr 2024), relevant. 

Ausbau der erneuerbaren Energien 

Z19. Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien hat in den vergangenen Jahren weiter zu-

genommen; maßgebliche Treiber waren Photovoltaik und ς in schwächerem Umfang ς die 

Windenergie. 2024 stieg der Anteil erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch auf 54 % 

(Abbildung Z-3). Während die Erzeugung aus Wasserkraft und Biomasse seit Jahren auf ähnlichem 
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Niveau verharrt, legte die Photovoltaik deutlich zu; die Windstromerzeugung stagnierte 2024 in 

etwa auf Vorjahresniveau, obwohl netto 3,3 GW zugebaut wurden. Die PV-Erzeugung umfasst 

auch Eigenversorgung, welche ebenso ansteigt. In Summe erreicht PV in mehreren Monaten des 

Jahres bereits höhere Erzeugungsmengen als Wind.  

Abbildung Z-3:  Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Energien sowie Anteil erneuer-

barer Energien am Bruttostromverbrauch 

 

Anmerkung: siehe Abbildung 3-7 im Monitoringbericht 2025. 

Z20. Die installierte PV-Leistung stieg im Jahr 2024 um 16,7 GW (2023: +14,6 GW) auf insgesamt 

99,8 GW und übertraf damit den EEG-Zielpfad (88 GW) deutlich. Rund 61 % der neu installierten 

[ŜƛǎǘǳƴƎ ŜƴǘŦƛŜƭŜƴ ŀǳŦ !ǳŦŘŀŎƘŀƴƭŀƎŜƴΤ ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ Ǿƻƴ CǊŜƛŦƭŅŎƘŜƴŀƴƭŀƎŜƴ ƴŀƘƳ ƭŜƛŎƘǘ Ȋǳ όнлнпΥ Ғ 

30 %). Die Ausschreibungen für PV waren durchgängig überzeichnet und die mengengewichteten 

½ǳǎŎƘƭŀƎǎǿŜǊǘŜ ǎŀƴƪŜƴ ŀǳŦ ƴŜǳŜ ¢ƛŜŦǎǘǎǘŅƴŘŜ όҒ 4,3ς4,7 ct/kWh). Bei Wind an Land wurden im 

Jahr 2024 brutto 3,3 GW (2,6 GW netto nach Abzug von Stilllegungen) errichtet. Die insgesamt 

installierte Leistung lag bei 63,6 GW und damit unter dem Zwischenziel gemäß EEG. Zwar zeigten 

die Ausschreibungsrunden seit Ende 2024 wieder deutlich höhere Zuschlagsmengen (2024 in 

Summe knapp 11 GW, 2025 bislang ebenfalls rund 11 GW mit Potenzial bis 14,5 GW), doch bleibt 

ein rascher Hochlauf der Realisierung erforderlich. Positiv ist der Rückgang der durchschnittlichen 

Genehmigungsdauer auf 23,1 Monate (ς10 % ggü. 2023), wenngleich die Spannbreite zwischen 

den Bundesländern groß ist. 
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Z21. In der Offshore-Windenergie wurden im Jahr 2024 742 MW zugebaut (Gesamt: 9,2 GW). 

Alle in 2023/2024 ausgeschriebenen Mengen wurden bezuschlagt; gleichzeitig zeigen die Aukti-

onsergebnisse, dass Projekte ohne zusätzliche Flankierung schwieriger zu realisieren sind. Für 

ƴƛŎƘǘ ȊŜƴǘǊŀƭ ǾƻǊǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘŜ CƭŅŎƘŜƴ ƭŀƎŜƴ ŘƛŜ DŜōƻǘŜ нлнп ǘŜƛƭǎ ǸōŜǊ м aƛƻΦ ϵκa² όȊǿŜƛǘŜ DŜπ

botskomponente), während 202р Ŝƛƴ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ƴƛŜŘǊƛƎŜǊŜǊ ²ŜǊǘ Ǿƻƴ лΣму aƛƻΦ ϵκa² ŜǊȊƛŜƭǘ 

wurde; bei zentral voruntersuchten Flächen blieb die Ausschreibung 2025 ohne Gebot. Verzöge-

rungen bei Offshore-Netzanschlüssen erhöhen den Druck auf das Erreichen des 30-GW-Ziels bis 

2030. Niedrige bzw. negative Strompreise, Merit-Order- und Abschattungseffekte sowie PPA-Risi-

ken erfordern eine Weiterentwicklung des Ausschreibungsdesigns, um Investitionssicherheit zu 

erhöhen. 

Z22. Industrie- und handelspolitisch bleibt die Wertschöpfungskette kritisch: Der Markt wird ins-

besondere in der Photovoltaik-Herstellung weiterhin von außereuropäischer Modulproduktion 

dominiert. Die 2024 in Kraft getretene Net-Zero Industry Act-Verordnung setzt daher auf einen 

höheren EU-Anteil an Schlüsseltechnologien. Unterstützungsinstrumente sollten europäisch koor-

diniert, wettbewerbsneutral und auf Segmente mit realistischem Markterfolg ausgerichtet sein.  

Kohleausstieg 

Z23. Der Kohleausstieg in Deutschland verläuft weiterhin entlang des im Kohleverstromungsbe-

endigungsgesetz (KVBG) verankerten Stilllegungspfads. Dieser sieht einen Ausstieg bis spätestens 

2038 vor. Die Kohleverstromung hat ihren Anteil an der gesamten jährlichen Stromerzeugung von 

2015 bis 2024 deutlich reduziert (-61 %), lag 2024 aber immer noch bei rund 22 %. Parallel ist die 

installierte Leistung der marktaktiven Kohlekraftwerke im gleichen Zeitraum von 46,2 GW auf 24,8 

GW gesunken (-46 %). Nach dem zwischenzeitlichen Anstieg der Kohleverstromung in den Jahren 

2021 und 2022 im Zuge der Energiekrise sind Erzeugungsmengen und Kapazitäten wieder klar 

rückläufig und halten den gesetzlichen Kohleausstiegspfad ein. 

Z24. Gleichzeitig zeigt sich, dass eine Beschleunigung des Kohleausstiegs stark von den Rahmen-

bedingungen wie Netz- und Infrastrukturausbau, dem Zubau regelbarer Kapazitäten 

(insbesondere Gaskraftwerke) und der Ausgestaltung von Reserveinstrumenten abhängt. Durch 

verschiedene Reserven (Netz-Σ YŀǇŀȊƛǘŅǘǎǊŜǎŜǊǾŜΣ ōŜǎƻƴŘŜǊŜ ƴŜǘȊǘŜŎƘƴƛǎŎƘŜ .ŜǘǊƛŜōǎƳƛǘǘŜƭΣ αȊŜƛǘπ

lich gestreckte {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎέύ ƛǎǘ Ŝƛƴ ƪƻƳǇƭŜȄŜǎΣ ǘŜƛƭǿŜƛǎŜ ƛƴƪƻƴǎƛǎǘŜƴǘŜǎ {ȅǎǘŜƳ ŘŜǊ 

Kapazitätssicherung entstanden, das hohe Kosten verursacht und den Kohleausstiegspfad poten-

ziell unterläuft. Reserven, die sich außerhalb des Marktes befinden, sollten in diesem Kontext nicht 

zur Strompreisstabilisierung eingesetzt werden. Die Kommission hält eine Vereinfachung und bes-

sere Abstimmung der Reserveinstrumente sowie eine zügige Entscheidung über einen zukünftigen 

Kapazitätsmechanismus für erforderlich. 
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Z25. Ökonomische Indikatoren sprechen mittelfristig für einen marktgetriebenen Kohleausstieg 

deutlich vor 2038: Aufgrund steigender CO2-Kosten und sinkender Deckungsbeiträge werden Koh-

lekraftwerke bereits in der zweiten Hälfte der 2020er und zu Beginn der 2030er Jahre einem 

zunehmenden Stilllegungsdruck ausgesetzt sein. Damit der Kohleausstieg tatsächlich emissions-

wirksam bleibt, ist es entscheidend, freiwerdende EU-ETS-Zertifikate (European Union Emissions 

Trading System, EU ETS) ς soweit sie nicht durch die Marktstabilitätsreserve gebunden werden ς 

konsequent zu löschen und das in § 10 TEHG (Treibhausgas-Emissionshandelsgesetz) angelegte 

Löschungsverfahren verlässlich und regelmäßig umzusetzen.  

Netze  

Z26. Die Systemdienstleistungskosten sanken 2023 im Vergleich zu 2022 um 9 % auf 5,25 Mrd. 

Euro, hauptsächlich aufgrund der deutlich gesunkenen Engpassmanagementkosten (um 21,5 % 

auf 3,34 Mrd. Euro in 2023). In 2024 sind die Engpassmanagementkosten um weitere 13 % auf 2,9 

Mrd. Euro zurückgegangen, während sie im ersten Halbjahr 2025 im Vergleich zum entsprechen-

den Vorjahreszeitraum wieder um 17 % angestiegen sind. Der Anteil aller Einspeisereduzierungen 

(konventionell wie erneuerbar) an der Bruttostromerzeugung ist 2024 nach Erreichen eines neuen 

Höchstwertes von 3,7 % in 2023 wieder leicht auf 3,5 % abgesunken. Um die deutlich angestiege-

nen Abregelungen von Erneuerbaren, welche 2023 erstmals den Großteil der gesamten 

wŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ŀǳǎƳŀŎƘǘŜƴΣ Ȋǳ ǊŜŘǳȊƛŜǊŜƴΣ ǿǳǊŘŜ 9ƴŘŜ нлно Řŀǎ LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜπ

ƎŜƭƴά ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘΣ ōŜƛ ŘŜƳ in Norddeutschland befindliche Entlastungsregionen prognostizierte 

Abregelungsstrommengen an berechtigte Verbraucher verauktioniert werden. Der Mechanismus 

kann aus Sicht der Expertenkommission das grundsätzliche Fehlen lokaler Preissignale für eine 

effiziente Engpassbewirtschaftung nicht beheben und ist mit einem hohen Bürokratieaufwand 

und potenziellen Fehlanreizen für den Stromhandel verbunden. Eine Alternative wäre die Stär-

kung 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 Einbindung dieser Flexibilität. 
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Abbildung ZȤ4:  Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme nach EnLAG und BBPlG (für vor 2021 in den Bundesbedarfsplan 

aufgenommene Vorhaben) 

 
 Anmerkung: siehe Kapitel 3.4.2 im Monitoringbericht 2025. 

Z27. Zum Erreichen der Klimaschutzziele ist ein schneller und umfangreicher Netzausbau von zent-

raler Bedeutung. Trotz beschleunigter Genehmigungsverfahren kommt es weiterhin zu 

Verzögerungen beim Übertragungsnetzausbau, die aus Sicht der Expertenkommission im aktuel-

len Netzausbaumonitoring nur unzureichend sichtbar werden. 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 Be-

deutung. Daher empfiehlt die Expertenkommission ein solches Monitoring. 

Z28. Mit dem Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (Version 2025) liegt bereits der neunte 

Durchgang der Übertragungsnetzplanung vor, der erneut ein Netz berücksichtigt, welches die Er-

reichung der Klimaneutralität bis 2045 unterstützt. Neu ist, dass die Szenariorahmen für Strom 

sowie für Gas/Wasserstoff gemeinsame Annahmen, beispielsweise zu Standorten von Kraftwer-

ken und Elektrolyseuren, enthalten. Dies stellt einen wichtigen Schritt hin zu einer 

sektorenübergreifenden, konsistenten Infrastrukturplanung dar. Die Expertenkommission be-

grüßt insbesondere, dass die Szenarien diesmal einen breiteren Entwicklungskorridor abbilden als 

im vorherigen Durchlauf und damit verschiedene plausible Transformationspfade berücksichti-

gen. Ein Abgleich mit der wissenschaftlichen Szenarienlandschaft zeigt jedoch, dass der aktuelle 

Szenariorahmen eher optimistisch ist, vor allem hinsichtlich des erwarteten Stromverbrauchs. 
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Dies stellt zwar sicher, dass der Netzausbau nicht zum Engpass der Energiewende wird und auch 

bei stark steigender Elektrifizierung ausreichend Kapazitäten bereitstehen, birgt aber auch das Ri-

siko einer Überdimensionierung. Daher ist eine kontinuierliche Überprüfung und Anpassung der 

Szenarioannahmen essenziell, insbesondere im Zusammenspiel mit Nachfragedynamiken und der 

europäischen Netzplanung. 

Z29. Angesichts der bereits hohen Energiepreisbelastung der Verbraucherinnen und Verbrau-

cher sowie der angespannten Haushaltslage ist es notwendig, Einsparpotenziale bei den 

Netzkosten konsequent zu identifizieren. Neben einer verbesserten Koordination der Szenarien 

über alle Energieträger hinweg zählen hierzu technische und planerische Ansätze, die den Netz-

ausbau kosteneffizienter gestalten können. Beispiele sind die verstärkte Nutzung von 

Freileitungen anstelle von Erdkabeln bei neuen Gleichstromprojekten oder ein modularer Pla-

nungsansatz, der Genehmigungen und tatsächliche Investitionsentscheidungen stärker 

voneinander trennt. Dies ermöglicht eine flexible zeitliche Streckung von Investitionen und kann 

damit den Druck auf die Netzentgelte reduzieren, ohne langfristige Ausbauziele zu gefährden.  

Z30. Der Investitionsbedarf für den Ausbau der Verteilnetze wurde durch die Einführung des § 

14d Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) konkretisiert und in den Netzausbauplänen, die basierend 

auf dem Netzentwicklungsplan entworfen wurden, von den berichtspflichtigen Verteilnetzbetrei-

bern dokumentiert. Der Ausbaubedarf bis 2045 liegt bei rund 240 Mrd. Euro, wobei der größte 

Aufwand bis etwa 2032 erwartet wird. Ein vorausschauender Ausbau hinsichtlich des Zielbedarfs 

kann dabei langfristig effizienter sein, erfordert jedoch zunächst höhere Investitionen und ausrei-

chendes Kapital. Die Vergleichbarkeit der Netzausbaupläne ist durch unterschiedliche Methoden, 

Annahmen und Datenlücken eingeschränkt. Auch wird bisher kaum davon ausgegangen, dass Ver-

teilnetzbetreiber über Preissignale oder andere marktbasierte Instrumente Einfluss auf 

Einspeisung oder Lasten nehmen können, sodass entsprechende Potenziale zur Reduktion von 

Netzausbaubedarfen bisher nicht berücksichtigt werden. Hierfür bedarf es zunächst der Festle-

gung eines Marktdesigns, das derartige Instrumente ermöglicht.  

Z31. Die Netzentgelte sind in den letzten Jahren deutlich gestiegen, was vor allem auf hohe In-

vestitionen in die Netzinfrastruktur, steigende Betriebs- und Engpassmanagementkosten sowie 

sinkende Stromabnahmemengen zurückzuführen ist. Um die regionalen Unterschiede ς insbeson-

dere zwischen last- und erzeugungszentrierten Regionen ς zu verringern, wurde ab 2025 ein neuer 

Wälzungsmechanismus eingeführt, der (zusammen mit der bisherigen § 19 StromNEV-Umlage) 

ǸōŜǊ ŘŜƴ ōǳƴŘŜǎŜƛƴƘŜƛǘƭƛŎƘŜƴ α!ǳŦǎŎƘƭŀƎ ŦǸǊ ōŜǎƻƴŘŜǊŜ bŜǘȊƴǳǘȊǳƴƎά όмΣрс ct/kWh) finanziert 

wird. Ein staatlicher Zuschuss zu den Übertragungsnetzkosten (wie aktuell 6,5 Mrd. Euro für 2026) 

soll den Kostenanstieg der Netzentgelte insgesamt abbremsen. Er entfaltet jedoch regional sehr 

unterschiedliche Wirkungen, da er abhängig davon ist, wieviel Strom eine Region aus der Höchst-

spannungsebene bezieht. Die Expertenkommission empfiehlt, statt dauerhafter Bezuschussung 
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mit ungleicher Verteilungswirkung zunächst konsequent Kostensenkungspotenziale beim Netz-

ausbau und -betrieb zu nutzen sowie die Netzentgeltsystematik kostenreflexiv zu gestalten, um 

weitere Effizienzpotenziale zu heben. Dies bedeutet auch, dass Eigenversorgung und Batteriespei-

cher stärker in die Kostentragung einbezogen werden sollten. Kapazitätsbezogene Zahlungen 

sowie dynamische arbeitsbezogene Entgelte könnten Lastflexibilität fördern und dadurch Netz-

ausbaubedarfe begrenzen. Von Sondernetzentgelten für die stromintensive Industrie rät die 

Expertenkommission hingegen ab. 

Z32. Der massive Anstieg an Netzanschlussbegehren vor allem für Speicher entwickelt sich zu-

nehmend zum Flaschenhals der Energiewende, da die administrativen Prozesse dem Bedarf nicht 

mehr gerecht werden. Während in Übertragungsnetzen das durch die KraftNAV vorgegebene 

Windhundprinzip spekulative Kapazitätsblockaden begünstigt, ist auf Verteilnetzebene eine Frag-

mentierung der Prozesslandschaft zu beobachten, da hunderte Netzbetreiber teils individuelle 

und nicht durchgehend digitalisierte Verfahren eingerichtet haben. Die Expertenkommission emp-

fiehlt die Etablierung von bundeseinheitlichen, digitalisierten Standardprozessen sowie die 

Einführung flexibler und marktlicher Instrumente; dazu zählen zum Beispiel eine Priorisierung 

nach Projektstatus oder flexible Netznutzungskonzepte, die die bestehende Infrastruktur besser 

auslasten. 

Z33. Im Rahmen des neuen AgNES-Prozesses prüft die Bundesnetzagentur eine grundlegende 

Reform der Netzentgelte, um Kostenreflexivität, Gerechtigkeit und Anreizwirkung zu erhöhen. 

Herausforderungen entstehen durch Eigenversorgung und Batteriespeicher, die zwar den Netzbe-

zug senken, aber kaum zu geringeren Netzkosten beitragen. Neue kapazitätsbezogene- und 

dynamisierte Entgelte können Lastflexibilität fördern und die Finanzierung gerechter gestalten. 

Auch für die Industrie werden Reformen des bisherigen Bandlastprivilegs diskutiert ς die Kommis-

sion empfiehlt aber, auf Sonderregelungen zu verzichten und stattdessen ein einheitlich 

kostenreflexives Entgeltsystem zu schaffen, das keine Wettbewerbsverzerrungen hervorruft. 

Flexibilität  

Z34. Die Entwicklung von Flexibilität für das Elektrizitätssystem wurde vor allem durch den sehr 

ŘȅƴŀƳƛǎŎƘŜƴ ½ǳōŀǳ Ǿƻƴ {ǇŜƛŎƘŜǊƪŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ƎŜǘǊƛŜōŜƴΦ 9ƴŘŜ нлнп ƭŀƎ ŘƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ 

Ǿƻƴ .ŀǘǘŜǊƛŜǎǇŜƛŎƘŜǊƴ Ƴƛǘ ммΣт D² ǸōŜǊ рл ҈ ƘǀƘŜǊ ŀƭǎ ƛƳ ±ƻǊƧŀƘǊΦ !ǳŎƘ ŘŜǊ .ŜǎǘŀƴŘ ŀƴ ²ŅǊƳŜπ

pumpen und Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge wuchs weiter. 2024 waren 

ǊǳƴŘ мΣф aƛƻΦ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘ ǳƴŘ мΣт aƛƻΦ ōŀǘǘŜǊƛŜŜƭŜƪǘǊƛǎŎƘŜ tƪǿ ȊǳƎŜƭŀǎǎŜƴΣ ōŜƛŘŜǎ 

Ƴƛǘ ǎǘŜƛƎŜƴŘŜǊ ¢ŜƴŘŜƴȊ ŦǸǊ нлнрΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ŦŜƘƭŜƴ ǘŜŎƘƴƛǎŎƘȤregulatorische Voraussetzungen und 

geeignete Preissignale, um diese lastseitigen Flexibilitäten systemdienlich zu nutzen. Der Rollout 

ƛƴǘŜƭƭƛƎŜƴǘŜǊ aŜǎǎǎȅǎǘŜƳŜ ǳƴŘ ƴŜǳŜ wŜƎŜƭǳƴƎŜƴ ǿƛŜ Ϡ мпŀ 9ƴ²D ǎƛƴŘ ǿƛŎƘǘƛƎŜ {ŎƘǊƛǘǘŜΣ ǳƳ CƭŜπ

xibilität künftig gezielt in den Systembetrieb einzubinden. Die Ermöglichung von räumlich und 

zeitlich aufgelösten MarktȤ und Netzsignalen ist hierfür essenziell. 
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Marktdesign  

Z35. Ein klar strukturiertes und konsistentes Strommarktdesign ist entscheidend für ein effizien-

tes Stromsystem und die erfolgreiche Transformation zur Klimaneutralität. Die regulatorischen 

Rahmenbedingungen werden durch EU-Vorgaben geprägt. Sie betreffen nicht nur den Strom-

markt im engeren Sinne, sondern auch angrenzende Politikfelder wie Planung, Finanzierung und 

Standortsteuerung. Zentral für ein funktionsfähiges Marktdesign sind vier Aufgabenbereiche: (1) 

die Koordination des Systems auf der Großhandelsebene und bei Flexibilitäten, (2) die räumliche 

Steuerung über Preis- und Lokalisierungssignale, (3) die Sicherung verlässlicher Erlösstrukturen für 

Investitionen in Erzeugung, Speicher und Flexibilität sowie (4) die Absicherung eines effizienten 

und für Verbraucher preiswürdigen Gesamtsystems. Für alle Bereiche sind robuste Preissignale 

und wettbewerbliche Ansätze entscheidend. Maßnahmen zur Stärkung einzelner Funktionen sol-

len dabei nicht zu Fehlanreizen in anderen Bereichen führen.  

Z36. Das bestehende Marktdesign ist historisch gewachsen, komplex und teilweise inkonsistent. 

Für die Weiterentwicklung braucht es klare Zielbilder und Transformationspfade, die Investitions-

sicherheit gewährleisten und erfolgreiche Marktprozesse nicht unterbrechen. Gleichzeitig sollte 

die europäische Marktintegration stärker berücksichtigt werden.  

Z37. Die Marktintegration erneuerbarer Energien bleibt herausfordernd. Obwohl sich ein PPA-

Markt entwickelt hat, können neue Anlagen bislang nur begrenzt über PPAs refinanziert werden 

ς steigende Kosten, sinkende Erlöse und regulatorische Unsicherheiten verstärken diesen Trend. 

Daher kommt der Weiterentwicklung des EEG eine zentrale Rolle zu. Frühere Reformen haben 

Marktintegration und Kosteneffizienz verbessert, doch die anstehende Umsetzung der Energie-

Binnenmarkt-Verordnung (EBM-VO) fordert, dass ab 2027 erneuerbare Neuanlagen grundsätzlich 

nur über zweiseitige Differenzverträge (CfDs) oder gleichwertige Systeme gefördert werden dür-

fen. Die Reform des EEG-Fördersystems sollte Fehlanreize der produktionsabhängigen Vergütung 

möglichst abbauen und stärker auf systemdienliche Investitions- und Betriebsentscheidungen 

ausgerichtet sein. Produktionsunabhängige Modelle, etwa kapazitätsbasierte oder referenzsys-

temorientierte Ansätze, können hierfür wirkungsvolle Anreize setzen. Die konkrete Ausgestaltung 

solcher Modelle sowie ihre Einbettung in das Gesamtsystem erfordern eine kurzfristige Klärung. 

Z38. Eine Aufteilung der deutschen Strompreiszone ist eine sinnvolle Option, um effizientere lo-

kale Preissignale zu liefern, die sowohl den Kraftwerksbetrieb als auch langfristige 

Investitionsentscheidungen systemdienlicher ausrichten würden. Wissenschaftliche Studien zei-

gen klar, dass sich ergebende regionale Preisunterschiede über ein Jahr betrachtet nur gering 

ausfallen und deutlich kleiner sind als die heutigen regionalen Differenzen bei den Netzentgelten. 

Durch eine Gebotszonentrennung könnten Kosten für das Engpassmanagement und den notwen-

digen Netzausbau signifikant gesenkt werden, während sich Standortentscheidungen für neue 

Erzeuger, Flexibilitäten und zukünftige Stromverbraucher wie Giga-Factories verbessern lassen. 
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Europäische und internationale Erfahrungen mit Preiszonentrennungen zeigen, dass Zonengren-

zen dynamisch angepasst werden können, ohne Planungssicherheit für Investitionen zu 

beeinträchtigen. Die Kommission bewertet die Vorteile (niedrigere Systemkosten, welche auf Ver-

braucher umgelegt werden müssen sowie effizientere Preissignale) klar höher als die Risiken bei 

einer Aufteilung der deutschen Gebotszone. 

4. Stoffliche Energieträger 

Mineralölprodukte  

Z39. 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 Mineralölaufkommens 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) 

stammte im Zeitraum 2010 bis 2020 etwas über ein Drittel aus Russland. Seit 2023 spielen Roh-

ölimporte 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 ς vor allem im Bereich 

der Verkehrspolitik ς erhebliche Unsicherheiten mit Blick auf die Zukunft der Rohölversorgung und 

der Raffineriestandorte verbunden sind. Sie hält ein umfassendes Konzept zur Transformation 

bzw. zur Stilllegung oder Umnutzung der deutschen Raffineriestandorte sowie der unterschiedli-

chen Infrastrukturen der Ölversorgung für dringend notwendig. 

Erdgas 

Z40. 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 Jahren vor 

2022 sehr stark angestiegen. Im Kontext der veränderten Versorgungssituation sind die Erdgaslie-

ferungen von Deutschland an die Nachbarstaaten vor allem in den Jahren 2022 und 2023 deutlich 

zurückgegangen. Die Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland und die entsprechenden 
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Maßnahmen zur Erdgaseinsparung sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgasmärkten 

führten in den Jahren 2022 und 2023 zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in 

Deutschland. Im Jahr 2024 hat sich der Erdgasverbrauch etwa stabilisiert. 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 (vor allem im Mittel- und Nie-

derdruckbereich). Diese absehbaren Entwicklungen sollten in den verschiedenen Prozessen der 

Infrastrukturplanung (Netzentwicklungsplanung für das Fernleitungsnetz, kommunale Wärme-

pläne etc.) sorgfältig reflektiert und die Planungsprozesse stärker aufeinander abgestimmt sowie 

die bestehenden Planungslücken (vor allem im Bereich der Regionalversorgung) geschlossen wer-

den. Die Expertenkommission begrüßt die Integration der Erdgas- und Wasserstoffnetzplanung 

nachdrücklich. Die nicht zuletzt aus wirtschaftlichen Erwägungen absehbaren Stilllegungsprozesse 

für größere Bereiche der Erdgasnetze machen nach Auffassung der Expertenkommission Anpas-

sungen des regulatorischen Rahmens notwendig. Die Expertenkommission begrüßt daher 

nachdrücklich die von der Bundesnetzagentur angestoßenen Reformprozesse, vor allem mit Blick 

auf die Verkürzung der Nutzungsdauern und die Einführung degressiver Abschreibungsverläufe 

für Gasnetze ohne Folgenutzung (wie Wasserstoff oder Biomethan).  

Bioenergie 

Z41. 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 Be-

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

wurde Biomasse insbesondere in der Strom- und Fernwärmeerzeugung, sowie in der Wärmeer-

zeugung (vor allem 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 den Nutzungskonkurrenzen u. a. mit dem 

im Kontext von Klimaneutralitätsstrategien notwendigen stofflichen Einsatz von Biomasse sieht 

die Expertenkommission in der energetischen Biomassenutzung einen begrenzten, aber gleich-

wohl 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 Abfallbiomasse eingesetzt werden, wohingegen der 

Einsatz von Waldholz und Agrarrohstoffen für energetische Zwecke deutlich reduziert werden 
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sollte. Mit Blick auf die Durchsetzung klarer Nachhaltigkeitsstandards wie auch einer sektoral dif-

ferenzierten Ausgestaltung der politischen Flankierung des Biomasseeinsatzes sowie der 

konsistenten 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  

Z42. 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. 

Abbildung Z-5:  Wasserstoffbedarf in 2030 und 2045 in den in EWI und BET (2025) analy-

sierten Szenarien 

 
Anmerkungen: Siehe Abbildung 4-7 im Monitoringbericht 2025. 
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Z43. 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 2024: 41 TWh). Der Bedarf an klimafreundlichem 

Wasserstoff in Deutschland wird sich zukünftig dynamisch entwickeln und könnte 2030 laut aktu-

eller Studien bei 9 ς 55 TWh liegen und bis 2045 auf 71 ς 605 TWh ansteigen (Abbildung Z-5). 

Demgegenüber steht der bisher schleppende Ausbau der heimischen Elektrolysekapazitäten. 

Mitte 2025 waren erst rund 160 MW installiert und für 2030 befinden sich lediglich Projekte mit 

insgesamt etwa 1.200 MW im Bau oder haben eine finale Investitionsentscheidung (FID) erreicht, 

bei zugleich rückläufigen Projektankündigungen. Damit rückt das nationale Ziel von 10 GW Elekt-

rolyseleistung bis 2030 in weite Ferne. Da die inländische Erzeugung zur Deckung der 

prognostizierten Nachfrage schon 2030 nicht ausreichen dürfte, sollten Importe von klimafreund-

lichem Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten unverzüglich und mit hoher Priorität 

vorbereitet und hochgefahren werden. 

Z44. Der Aufbau des Wasserstoff-Kernnetzes stellt einen der größten Fortschritte des aktuellen 

Wasserstoffhochlaufs dar. Das genehmigte Netz umfasst 9.040 km bei Investitionskosten von rund 

19 Mrd. Euro und soll überwiegend durch die Umstellung bestehender Gasleitungen entstehen, 

ergänzt um Neubauten. Die Inbetriebnahme ist schrittweise bis 2032 geplant, kann aber flexibel 

bis 2037 gestreckt werden, um Fehlinvestitionen angesichts unsicherer Nachfrage- und Angebots-

entwicklungen zu vermeiden. Weiterhin fehlen jedoch klare Regelungen für Verteilnetze, 

Netzanschlüsse sowie Tankstelleninfrastruktur. Mit der 2024 eingeführten integrierten Netzent-

wicklungsplanung für Gas und Wasserstoff entsteht erstmals ein abgestimmter Prozess mit der 

Stromnetzplanung, auch wenn die zugrunde gelegten Wasserstoffmengen nach Einschätzung der 

Expertenkommission zu optimistisch sind. Die Finanzierung des Kernnetzes erfolgt über ein gede-

ckeltes Hochlaufentgelt nach § 28q EnWG, das hohe Anfangskosten abfedern und den 

intertemporalen Ausgleich der Netzkosten bis 2055 sichern soll.  

Z45. Die aktuellen Kostenentwicklungen stellen eines der größten Hemmnisse des Wasserstoff-

ƘƻŎƘƭŀǳŦǎ ŘŀǊΦ DǊǸƴŜǊ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ƪƻǎǘŜǘ ƛƴ bƻǊŘǿŜǎǘŜǳǊƻǇŀ ŘŜǊȊŜƛǘ ǊǳƴŘ тΣрл ϵκƪƎ ǳƴŘ ōƭŜƛōt 

damit weit über früheren Erwartungen; selbst in optimalen Regionen liegen die Kosten kaum un-

ter 5ςс ϵκƪƎΦ ¦ǊǎŀŎƘŜ ǎƛƴŘ ǳΦ ŀΦ ƘǀƘŜǊŜ ǊŜŀƭŜ LƴǾŜǎǘƛǘƛƻƴǎƪƻǎǘŜƴΣ 9ŦŦƛȊƛŜƴȊǾŜǊƭǳǎǘŜ ŘŜǊ 9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜ-

Stacks sowie unterschätzte Stromkosten unter den RED-III-Vorgaben. Auch blauer Wasserstoff ist 

mit 4ςр ϵκƪƎ ǘŜǳǊŜǊ ŀƭǎ ŜǊǿŀǊǘŜǘ ǳƴŘ ǿŜƛǎǘ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ǳƴǎƛŎƘŜǊŜǊ /hі-Transport- und Speicherpreise 

eine große Kostenspanne auf. Insgesamt führt dies zu hohen Differenzkosten gegenüber Erdgas. 

Für jeweils 10 TWh müssten bei kurz- bis mittelfristig erwartbaren Preisrelationen jährlich rund 

1,4 Mrd. Euro (grün) bzw. 0,8 Mrd. Euro (blau) zur Schließung der Kostenlücke aufgebracht wer-

den. Daher sollte der Hochlaufmix neu bewertet werden, wobei blauem Wasserstoff eine größere 

Rolle zukommen sollte, während gleichzeitig Innovations- und Kostensenkungspotenziale bei grü-

ƴŜƳ ǳƴŘ /hі-armem Wasserstoff konsequent weiterzuentwickeln sind. 
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Z46. Trotz ambitionierter Zielsetzungen kommt der Wasserstoffhochlauf in Deutschland sowohl 

auf der Angebots- als auch auf der Nachfrageseite kaum voran. Ausschlaggebend sind unter ande-

rem stark schwankende und zunehmend pessimistische Kostenprognosen sowie ein ausgeprägtes 

Regulierungsversagen. Hinzu kommt ein vielschichtiges Geflecht aus ökonomischen, regulatori-

schen und strukturellen Hemmnissen. Für eine wirksame staatliche Unterstützung gilt, dass 

Förderpolitik konsequent auf die Korrektur von Marktversagen ausgerichtet sein muss. Im Was-

serstoffbereich sind dabei insbesondere fünf Ursachen zentral: negative und positive externe 

Effekte, Informationsasymmetrien, Koordinationsversagen sowie die Infrastruktur als natürliches 

Monopol. Eine Analyse des aktuellen Instrumentenmix zeigt, dass komplexe Genehmigungspro-

zesse, regulatorische Unsicherheiten und konkurrierende europäische und nationale 

Förderinstrumente den Hochlauf erheblich behindern. Dies führt zu Zielkonflikten, Wechselwir-

kungen und redundanten Maßnahmen. Um wirksam gegenzusteuern, braucht es weniger 

Komplexität, klare Zuständigkeiten und eine bessere Abstimmung der politischen Ebenen. Die Ex-

pertenkommission betont daher, dass Redundanzen und Ineffizienzen im Instrumentenmix 

konsequent abgebaut werden müssen. Entscheidend ist eine Fokussierung auf wenige, strategisch 

wirksame Instrumente mit großer Hebelwirkung, um Transparenz, Nutzerfreundlichkeit und Effi-

zienz zu erhöhen und den Wasserstoffhochlauf nachhaltig zu beschleunigen. 

5. Wärme 

Endenergieverbrauch 

Z47. Zwischen 2011 und 2021 blieb der Endenergieverbrauch für Wärme und Kälte weitgehend 

konstant. Nachdem der temperaturbereinigte Verbrauch 2021 bis 2023 rückgängig war, ist er 2024 

leicht gestiegen. Gegenüber 2011 besteht aber weiterhin ein bereinigter Rückgang des Verbrauchs 

um 8 %. Der Verbrauch für Klimakälte ist seit 2011 um 59 % gestiegen. Allerdings macht dies bis-

weilen nur einen sehr kleinen Anteil des Endenergieverbrauchs für Wärme und Kälte aus. Der 

Endenergieverbrauch von Strom für Wärme und Kälte in absoluten Zahlen ist gegenüber 2011 so-

gar um 37 % gefallen. Der temperaturbereinigte Raumwärmeverbrauch privater Haushalte 

ǊŜŘǳȊƛŜǊǘŜ ǎƛŎƘ Ǿƻƴ ммо ƪ²ƘκƳч όнлннύ ŀǳŦ млм ƪ²ƘκƳч όнлнпύΣ ȊŜƛƎǘ ƧŜŘƻŎƘ ƪŜƛƴŜ ŜƛƴŘŜǳǘƛƎŜ 

langfristige Senkungstendenz. Auch erwartete Einsparungen aufgrund hoher Heizenergiepreise 

während der Energiekrise sind ausgeblieben. 

Klimafreundliche Wärmeversorgung 

Z48. Das Gebäudeenergiegesetz (GEG) wird 2025 novelliert und voraussichtlich mit der EU-Ge-

ōŅǳŘŜǊƛŎƘǘƭƛƴƛŜ ό9t.5ύ ǾŜǊƪƴǸǇŦǘΣ ǿƻōŜƛ ƴŜǳŜ IŜƛȊǎȅǎǘŜƳŜ ƪǸƴŦǘƛƎ Ȋǳ ƳƛƴŘŜǎǘŜƴǎ ср ҈ 

erneuerbare Energien nutzen müssen. Seit Januar 2024 verpflichtet das Wärmeplanungsgesetz 

Kommunen zur Aufstellung von Wärmeplänen, die den Ausbau von Wärmenetzen sowie klima-

neutralen Gasnetzen regeln und bis spätestens 2028 vorliegen müssen. Neue Wärmenetze 
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ƳǸǎǎŜƴ ōŜǊŜƛǘǎ ǎŜƛǘ aŅǊȊ нлнр Ȋǳ ср ҈ ŜǊƴeuerbar sein, bestehende bis 2045 vollständig dekar-

bonisiert werden. Auf EU-Ebene fordert die neue EPBD einen emissionsfreien Gebäudebestand 

ōƛǎ нлрл ǎƻǿƛŜ ŘŜƴ bŜǳōŀǳǎǘŀƴŘŀǊŘ αbǳƭƭŜƳƛǎǎƛƻƴǎƎŜōŅǳŘŜά ŀō нлолΤ ŘƛŜ CǀǊŘŜǊǳƴƎ ŦƻǎǎƛƭŜǊ IŜƛπ

zungen ist seit Januar 2025 beendet. Szenarienstudien zeigen, dass Wärmepumpen die zentrale 

Rolle in der künftigen Wärmeversorgung einnehmen, gefolgt von Fernwärme, während Biomasse, 

Solarthermie und Wasserstoff nur geringe Anteile haben. Insgesamt stimmen die gesetzlichen 

Vorgaben mit den wissenschaftlichen Szenarien überein, wobei der Fokus auf dem zügigen Ausbau 

der effizientesten Technologien wie Wärmepumpen und Wärmenetzen liegen muss. 

Beheizungsstruktur von Gebäuden 

Abbildung Z-6:  Beheizungsstruktur im Wohnungsneubau 

 

Anmerkungen: Siehe Abbildung 5-7 im Monitoringbericht 2025. 

Z49. Im Jahr 2024 lag der Anteil erneuerbarer Energien an der Wärme- und Kälteversorgung bei 

rund 18 %, wobei biogene Feststoffe (hauptsächlich Holz) den größten Beitrag lieferten. Dies ist 

wegen begrenzter Verfügbarkeit und den entstehenden Emissionen bei der Verbrennung von Holz 

problematisch. Biomasse sollte daher vorrangig in Bereichen mit weniger Alternativen genutzt 

werden. Die Nutzung oberflächennaher Geothermie und Umweltwärme durch Wärmepumpen 

gewinnt an Bedeutung. Ihr Energieeinsatz stieg von 24 TWh (2023) auf 28 TWh (2024). Im Neubau 

hat sich die Wärmepumpe mit einem Anteil von 64,6 % im Jahr 2024 zur Standardtechnologie 

entwickelt (Abbildung Z-6). Insgesamt waren 2024 1,9 Mio. elektrische Raumwärmepumpen in-

stalliert. Der Zubau fiel jedoch wegen Verunsicherungen durch die öffentliche Debatte über das 

GEG und das Abwarten der kommunalen Wärmeplanungen geringer aus. Für 2025 wird wieder 
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ein deutlich höherer Absatz von Wärmepumpen erwartet (+55 % im 1. Halbjahr). Die Beheizungs-

struktur im Wohnungsbestand entwickelt sich langsamer. Der Bestand wird weiterhin von Erdgas 

mit 56,2 % angeführt, während die Wärmeversorgung durch Heizöl von 33 % (1998) auf rund 17 

% (2024) zurückging. Die temperaturbereinigte Fernwärmeerzeugung hat sich im letzten Jahr-

zehnt kaum verändert. Der Anteil erneuerbarer Energien und unvermeidbarer Abwärme an der 

Fernwärmeerzeugung ist aber von 24 % (2014) auf 34 % (2024) gestiegen, mit dem Ziel, diesen bis 

2030 auf 50 % zu steigern. 

6. Energie- und Versorgungssicherheit 

Z50. 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 das Stromsystem nach dem Erreichen des Ziels der Klimaneutrali-

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

Wasserstoff). 

Abbildung Z-7:  Historische Entwicklung der steuerbaren Kraftwerkskapazitäten mit Aus-

blick auf die Entwicklung bis 2035 

 

Anmerkungen: Siehe Abbildung 6-4 im Monitoringbericht 2025. 
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Z51. Entscheidend für die Versorgungssicherheit des Stromsystems ist die Deckung der Residu-

allast. 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 Rolle zu. Der 

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

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

(Abbildung Z-7). In den meisten europäischen Nachbarstaaten vollziehen sich ähnliche Prozesse. 

Zur Gewährleistung der Versorgungs- und Systemsicherheit werden in Deutschland erhebliche 

Kraftwerkskapazitäten außerhalb des Marktes vorgehalten, im Jahr 2025 belief sich die entspre-

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

steuerbaren Kraftwerkskapazität. Die unterschiedlichen Analysen zur zukünftigen Versorgungssi-

cherheitssituation führen zu teilweise deutlich unterschiedlichen Ergebnissen. Die 

Expertenkommission sieht hier einen erheblichen Klärungsbedarf, mit Blick auf die zukünftige 

Rolle und die Robustheit der Nachfrageflexibilität sowie von Stromspeichern bei der Gewährleis-

tung der Versorgungssicherheit.  

Z52. 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 kaum materielle Effekte für das Stromsystem 

bewirken können. Hier kann die Kraftwerkstrategie der Bundesregierung eine Brücke bilden. 

Gleichwohl verbleibt die Notwendigkeit, frühestmöglich eine umfassende Reform des Marktde-

signs 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 einbe-

zieht (zur wichtigen Rolle der Flexibilität vergleiche Kapitel 3). Die längerfristige Perspektive mit 

Blick auf die Strukturen des zukünftigen Strommarktdesigns sollte deswegen eine wichtige Neben-

bedingung für die Ausgestaltung der aktuell verfolgten Fördermaßnahmen werden. Gleiches gilt 

für die langfristig ausgerichtete Förderung des Wasserstoffeinsatzes in der Verstromung. Die Kom-

mission 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. 

Z53. 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 

Abhängigkeit von Erdgaslieferungen aus Russland hat zu einer sehr starken Konzentration des Erd-

gasaufkommens für Deutschland und für die Transitlieferungen in benachbarte Staaten geführt 

(Abbildung Z-8). Die Importkonzentration der Erdgaslieferungen nach Deutschland, gemessen als 
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Herfindahl-Hirschmann-Index (HHI), ist nach einer längeren Phase leichter Rückgänge nach 2010 

und vor allem in Folge der Inbetriebnahme der Pipeline Nord Stream 1 ab 2012 massiv angestie-

gen. Im Jahr 2021 wurde mit 4.465 ein historischer Höchststand für die Marktkonzentration 

erreicht. Getrieben wurde diese Entwicklung des HHI vor allem durch die sehr großen und wach-

senden Anteile der Erdgasimporte aus Russland. Die Inbetriebnahme der Pipeline Nord Stream 2 

hätte diese Konzentration vermutlich weiter erhöht. Gleichwohl liegt der HHI für die Importkon-

zentration bei Erdgas fast über den gesamten Zeitraum bei Werten von über bzw. nur leicht unter 

3.000 Punkten und ist damit klar als hoch einzuordnen. Auch wenn die Konzentration der Erdgas-

einfuhren nach Deutschland in Folge der Beendigung der Erdgasbezüge über Pipelines aus 

Russland gesunken ist, wirkt die massive Erhöhung des Versorgungsanteils aus Norwegen seit 

2024 wieder konzentrationserhöhend. Die Übersicht verdeutlicht auch, dass die ausfallenden Lie-

ferungen aus Russland zu erheblichen Anteilen durch norwegische Bezüge ersetzt worden sind, 

gefolgt von den über die westlichen Grenzen Deutschlands bezogenen Mengen aus den Nieder-

landen bzw. Belgien (u.a. aus den dortigen LNG-Terminals). Im Rahmen der nach dem Angriffskrieg 

Russlands auf die Ukraine und dem nahezu vollständigen Ausfall der Erdgaslieferungen von Russ-

land nach Deutschland ausgerufenen Alarmstufe wurde eine Vielzahl von Maßnahmen ergriffen. 

Dazu gehörte auch der Ausbau einer LNG-Terminal-Infrastruktur, der mit großer Geschwindigkeit 

auf den Weg gebracht wurde. LNG-Lieferungen aus den USA über deutsche LNG-Terminals reprä-

sentieren bisher nur einen Anteil von weniger als 10 %. Die Expertenkommission empfiehlt, die 

Zahl der Lieferländer und Regionen zu erhöhen sowie eine Importstruktur mit ausgewogenen Lie-

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

der Deutschlands 

 

Anmerkungen: Siehe Abbildung 6-12 im Monitoringbericht 2025. 

Z54. 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 

von heute noch in erheblichem Maße von russischen Erdgaslieferungen abhängigen mittel- und 

zentraleuropäischen Staaten sowie Ausfälle großer Importinfrastrukturen durch Unfälle, terroris-

tische oder andere Vorkommnisse. 

Z55. 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-Infrastruktur nach dem 

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

Z56. 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 System Average Interruption Duration Index (SAIDI) Indikatoren 
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Z57. Im Rahmen der Energiewende und des Übergangs zu einer klimaneutralen Volkswirtschaft 

werden zusätzliche Rohstoffe, aber auch Vor-, Zwischen- und Endprodukte benötigt, die überwie-

gend importiert werden müssen. Die Abhängigkeiten von Importen werden daher aus Sicht 

Deutschlands und der EU in der Zukunft kaum sinken. Resiliente und klimaneutrale Lieferketten 

sind für die Erreichung der Klimaneutralität jedoch von hoher Wichtigkeit. Abhängigkeiten und 

Engpässe bei der Förderung und Verarbeitung von kritischen und strategischen Rohstoffen wer-

den von verschiedenen Akteuren bereits intensiv analysiert. Weitere Aspekte von resilienten 

Energiewende-Lieferketten wie Abhängigkeiten bei Vor-, Zwischen- und Endprodukten oder Tech-

nologien, Gefährdungen und Kapazitätsengpässe entlang der Handelswege, fehlende Potenziale 

zur Verlagerung der Produktion nach Deutschland oder entsprechenden Partnerstaaten, sowie die 

Nachhaltigkeit der Lieferketten werden hingegen in geringerem Maße erfasst. Dennoch dürfen 

diese Aspekte nicht vernachlässigt werden. Um die Versorgungsrisiken zu mindern, empfiehlt die 

Expertenkommission weiterhin die maßvolle Ausweitung der europäischen Produktion, die Diver-

sifizierung der Bezugsländer, das Recycling von kritischen Rohstoffen, die Senkung der 

Rohstoffintensität sowie die Forschung an alternativen Technologien. Aufgrund von Vorlaufzeiten 

und erst mittel- bis langfristigen Wirkungen sollten diese Maßnahmen zeitnah umgesetzt und auch 

nachgehalten werden.   

7. Energiepreise und ςkosten 

Z58. Die Großhandelspreise für Grundlaststromlieferungen (Base) lagen bis zum Anfang des Jah-

ǊŜǎ нлнм ōŜƛ Ŝǘǿŀ пл ϵκa²ƘΦ bŀŎƘ ŜƛƴŜƳ ƳŀǎǎƛǾŜƴ !ƴǎǘƛŜƎΣ ōŜŘƛƴƎǘ ǾƻǊ ŀƭƭŜƳ ŘǳǊŎƘ ŘƛŜ 

Entwicklungen im Gas-, aber auch im CO2-Markt, erreichten die Großhandelspreise im Sommer 

нлнн ²ŜǊǘŜ Ǿƻƴ ƛƴ ŘŜǊ {ǇƛǘȊŜ ǸōŜǊ рлл ϵκa²ƘΦ !ō ŘŜƳ WŀƘǊ нлно ǎƛƴŘ ŘƛŜ tǊŜƛǎŜ ōƛǎ !ƴŦŀƴƎ нлнп 

ŀǳŦ ǳƴǘŜǊ млл ϵκa²Ƙ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ {ŜƛǘŘŜƳ ǘŜƴŘƛŜǊŜƴ ǎƛŜ ƴŀŎƘ ŜƛƴŜƳ ƪƭŜƛƴŜƴ !ƴǎǘƛŜƎ ǎŜƛǘǿŅǊǘǎΣ 

ƻƘƴŜ ƧŜŘƻŎƘ ŘƛŜ aŀǊƪŜ Ǿƻƴ млл ϵκa²Ƙ Ȋǳ ǸōŜǊǎŎƘǊŜƛǘŜƴΦ 5Ŝr durchschnittliche Haushaltsstrom-

preis in den Jahren 2024 und 2025 liegt bei rund 40 ct/kWh und ist somit relativ konstant 

geblieben. Trotz der Deckung der EEG-Umlage ab 2022 durch einen Bundeszuschuss liegen die 

aktuellen Preise immer noch rund 21 % oberhalb des Niveaus von vor der Energiekrise. Der durch-

schnittliche Strompreis für Neuabschlüsse in der Industrie ist 2025 im Vergleich zu 2024 um über 

einen Cent auf 18,31 ct/kWh gestiegen. Damit sind die Strompreise für Industriekunden ungefähr 

auf dem Niveau von 2019 (18,43 ct/kWh) und noch deutlich unter dem Niveau von 2021 (21,38 

ct/kWh).   
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Z59. Der Rückgang des Preises von leichtem Heizöl für Haushalte seit dem Hoch im Jahr 2022 hat 

sich auch zu Beginn des Jahres 2025 fortgesetzt. Dieser Rückgang wurde durch die Kosten des 

nationalen Emissionshandelssystems (nEHS) gedämpft. Mit und ohne nEHS liegen die Preise je-

doch noch oberhalb des Niveaus von vor der Energiekrise. Beim Erdgas für private Haushalte sind 

die Preise zu Beginn des Jahres 2025 hingegen wieder angestiegen. Auch hier liegen die Preise mit 

und ohne nEHS oberhalb des Niveaus von vor 2022. Die Kosten für den nEHS haben den Anstieg 

2025 leicht verstärkt. Die im Vorjahr beobachtete Annäherung der Kurven von leichtem Heizöl und 

Erdgas kann somit aktuell nicht festgestellt werden. Die Preise für Treibstoffe verzeichneten wäh-

rend des Beginns der Energiekrise 2022 einen deutlichen Anstieg. Seitdem sind die Preise jedoch 

rückläufig. Der Rückgang der Treibstoffpreise wird dabei durch die Emissionskosten im Rahmen 

des nEHS gebremst. Die Preise liegen noch oberhalb des Niveaus von 2019.    
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Tabelle Z-2:  Zusammensetzung der aggregierten Letztverbraucherausgaben für Elektri-

zität 

   2010 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 

Stromabsatz 

[T
W

h
] 

479 465 447 451 448 445 445 440 419 419 413 390 388 

Gesamtaus-

gaben 

a
Ǌ
Ř
Φ
 
ϵ

 

58,7 58,7 70,4 69,5 68,5 69,0 73,3 75,1 76,3 79,8 92,5,8 106,3 100,5 

Staatlich in-

duzierte 

Elemente  
16,4 29,6 32,3 31,5 33,2 34,8 34,6 34,0 33,9 33,6 20,3 11,6 n.v. 

Stromsteu-

ern 
6,4 7,0 6,6 6,7 6,9 6,9 6,7 6,6 6,5 6,7 6,6 6,3 n.v. 

Konzessions-

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

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

Nachricht-

lich, staatl. 

Zuschuss 

(EEG) 

- - - - - - - - - 10,8 - - 18,5 

KWKG 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 1,3 1,3 1,1 1,0 0,8 0,9 1,2 n.v. 

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 2,0 1,9 

Staatlich re-

gulierte 

Elemente 
15,2 18,1 17,8 18,0 18,7 20,8 19,9 20,1 20,6 21,1 23,2 22,2 36,9 

Netzentgelte 

Übertra-

gungsnetze 
2,2 3,0 3,1 3,5 3,8 5,3 5,7 4,9 4,9 4,9 5,3 5,3 10,7 

Nachricht-

lich, staatl. 

Zuschuss 

(Netzent-

gelte) 

- - - - - - - - - - - 12,8 - 

Netzentgelte 

Verteilnetze 
13,0 15,1 14,7 14,5 14,9 15,5 14,2 15,2 15,7 16,2 17,9 16,8 26,2 

Marktgetrie-

bene 

Elemente 
27,1 11,0 20,3 20,0 16,6 13,5 18,8 21,0 21,8 25,2 48,9 72,5 n.v. 

Anmerkungen: siehe Tabelle 7-1 im Monitoringbericht 2025. 
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Z60. Wie bereits in vorherigen Stellungnahmen nutzt die Expertenkommission die Konzepte der 

Letztverbraucherausgaben und Energiestückkosten (Energiekosten bezogen auf die Bruttowert-

schöpfung oder den Bruttoproduktionswert), um die Energiepreisentwicklungen in den 

Gesamtkontext einzuordnen. Bei den Letztverbraucherausgaben für Elektrizität (Tabelle Z-2) hat 

sich der deutliche Anstieg der Gesamtausgaben trotz weiter rückläufigem Verbrauch 2023 fortge-

setzt. Im Jahr 2022 sind die Gesamtausgaben im Vergleich zum Vorjahr um rund 12,7 Mrd. Euro 

gestiegen. 2023 sind die Ausgaben nochmals um rund 13,8 Mrd. Euro auf 106,3 Mrd. Euro gestie-

gen. Nach aktuellen Angaben sind die Gesamtausgaben 2024 hingegen um rund 6 Mrd. Euro auf 

circa 100,5 Mrd. Euro gesunken. Der Anstieg 2022 und 2023 ist im Wesentlichen auf marktgetrie-

bene Elemente zurückzuführen, die von 48,9 Mrd. Euro im Jahr 2022 auf 72,5 Mrd. Euro 2023 

gestiegen sind. Aktuell (Ende November 2025) können diesbezüglich noch keine Aussagen für 

2024 getroffen werden. Dämpfend wirkten sich 2022 und 2023 staatliche Maßnahmen aus. So 

reduzierte die Umfinanzierung der EEG-Umlage die staatlich induzierten Elemente deutlich, da sie 

2022 und 2023 niedriger ausfallen als in den Vorjahren, als die EEG-Umlage von der Mehrheit der 

Letztverbraucher getragen werden musste. Ebenfalls dämpfend hat sich 2023 ein staatlicher Zu-

schuss von rund 12,8 Mrd. Euro zu den Übertragungsnetzkosten ausgewirkt, wodurch die staatlich 

regulierten Elemente 2023 auf dem Niveau der Vorjahre stabilisiert werden konnten. Die Letzt-

verbraucherausgaben im Verkehrssektor betrugen im Jahr 2024 rund 100 Mrd. Euro. Damit sind 

die Ausgaben seit 2022, als in Folge der Energiekrise im Rahmen des Beginns des Ukraine-Krieges 

128 Mrd. Euro ausgegeben wurden, weiter rückläufig. Diese Entwicklung spiegelt die rückläufigen 

Preise für Treibstoffe wider. Zudem liegen damit die Gesamtkosten 2024 auf dem Niveau der Jahre 

2012 und 2013, als vergleichbare Preise verzeichnet wurden sowie deutlich oberhalb des Niveaus 

zu Beginn der Corona-Pandemie 2020, als mit rund 74 Mrd. Euro ein absolutes Minimum verzeich-

net wurde. Abgesehen von Krisen sind die jährlichen Letztverbraucherausgaben im 

Verkehrssektor im Betrachtungszeitraum relativ konstant im Bereich von 100 Mrd. Euro.   

Z61. Die Energiestückkosten des Verarbeitenden Gewerbes betrugen 2008 rund 8 Prozent der 

Bruttowertschöpfung. Anschließend sind sie bis 2020 auf unter 6 % gesunken. Somit ist die Bedeu-

tung der Energiekosten gemessen an der Bruttowertschöpfung bis 2020 zurückgegangen. 

Anschließend sind die Energiestückkosten jedoch angestiegen, da sie 2021 rund 6,7 % und 2022 

sogar rund 10,5 % betrugen. 2023 sind sie leicht auf rund 9,4 % gesunken. Damit liegen sie jedoch 

noch rund 50 % über den Werten von 2020 und 2021. Die Energiestückkosten liegen nun auch 

oberhalb des Niveaus der Jahre 2008 und 2009 und weisen eine starke Heterogenität in Bezug auf 

einzelne Wirtschaftssektoren auf. Sie sind in den meisten betrachteten Produktzweigen von 2008 

bis 2020 gesunken. Bis 2023 wurden diese Rückgänge jedoch im Wesentlichen zu Nichte gemacht. 
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8. Kosten und Finanzierung der Energiewende 

Z62. Die erfolgreiche Umsetzung der Energiewende erfordert erhebliche Investitionen, die größ-

tenteils durch privates Kapital gedeckt werden müssen. Ein marktorientierter Ansatz in 

Kombination mit ausgewogenen Staatseingriffen kann die notwendige Kapitalaktivierung sicher-

stellen. Wettbewerbliche Strukturen fördern Kosteneffizienz, Innovation und Flexibilität. 

Allerdings sind staatliche Eingriffe unter Umständen notwendig, um Marktversagen zu adressie-

ren, das durch externe Effekte, Informationsasymmetrien oder Koordinierungsdefizite verursacht 

wird. In erster Linie sollte jedoch ein geeigneter ordnungspolitischer Rahmen implementiert wer-

den, der die wesentlichen Marktunvollkommenheiten adressiert. Direkte staatliche Eingriffe 

sollten nur erwogen werden, wenn eine klare Marktunvollkommenheit besteht, die nicht bereits 

durch existierende Instrumente abgedeckt wird. Zudem müssen Wechselwirkungen mit anderen 

Instrumenten geprüft werden.    

Z63. Eine CO2-Bepreisung oder ein Emissionshandel zur Adressierung negativer externer Effekte 

von Emissionen sollte die Grundlage für jeden Policy-Mix bilden, um Emissionen kostengünstig zu 

reduzieren und Anreize für klimafreundliche Technologien zu schaffen. Weitere Marktunvollkom-

menheiten können komplementäre Maßnahmen rechtfertigen. Positive externe Effekte erfordern 

insbesondere eine staatliche Forschungsförderung. Informationsasymmetrien können etwa durch 

eine transparente CO2-Zertifizierung behoben werden. Koordinierungsdefizite erfordern regulato-

rische Vorgaben, wie technische Standards. In der Praxis gibt es in der Klima- und Energiepolitik 

der EU und ihrer Mitgliedstaaten jedoch multiple Ziele und Instrumente, die sich gegenseitig be-

einflussen. Ein Beispiel ist der Wasserbetteffekt, bei dem der Ausbau erneuerbarer Energien die 

CO2-Preise senken kann. Ineffizienzen entstehen zudem, wenn sich der Fokus der Politik zu sehr 

auf bestehende Technologien konzentriert, anstatt auf Forschung und Entwicklung.  

Z64. Die Expertenkommission hat ein Vorgehen skizziert, das die Identifizierung von Marktun-

vollkommenheiten, die Auswahl zielführender Maßnahmen, die Untersuchung von Wirkungen 

sowie die regelmäßige Evaluation neuer Maßnahmen umfasst. Staatliche Instrumente sollten dies-

bezüglich auch im internationalen Kontext beurteilt werden, um Spannungsfelder wie Carbon-

Leakage zu vermeiden. Das Vorgehen kann in folgende sechs Schritte unterteilt werden:  

 (1) Es müssen in einem ersten Schritt konkrete Marktunvollkommenheiten identifiziert werden, 

die durch die bestehenden Instrumente und den bestehenden ordnungspolitischen Rahmen 

nicht adressiert werden und einen Eingriff rechtfertigen.     

(2) Die identifizierte Marktunvollkommenheit muss anhand einer geeigneten Indikatorik sowie ei-

ner hinreichenden, belastbaren und aktuellen Datenbasis nachweisbar und transparent 

einschätzbar sein.    
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(3) Es müssen darauf aufbauend zielführende Maßnahmen und Instrumente ausgewählt werden. 

Dieser Auswahlprozess sollte eine geeignete Methodik zur Beurteilung der Effektivität von In-

strumenten und Maßnahmen beinhalten, welche endogene und exogene Faktoren 

berücksichtigt.    

(4) Abschließend müssen direkte und indirekte Wirkungen, Verteilungseffekte sowie Wechselwir-

kungen mit dem bestehenden Policy-Mix untersucht werden. Dies beinhaltet auch eine 

Analyse, ob die Wirkung nachhaltig ist und darauf aufbauend ob gegebenenfalls die Befristung 

einer Maßnahme oder eines Instruments gerechtfertigt sind.    

(5) Sollten die Prüfungen positiv ausfallen, kann ein Instrument oder eine Maßnahme eingeführt 

werden. Dieses Instrument oder die Maßnahme muss regelmäßig anhand der Indikatorik ge-

mäß (2) evaluiert werden, um sie notfalls zeitnah zu ändern oder abzuschaffen.    

(6) Im Rahmen der Evaluation einer neuen Maßnahme kann auch die Überarbeitung bestehender 

Instrumente oder Maßnahmen angezeigt sein. Zudem sollte der bestehende Policy-Mix regel-

mäßig auf Effizienz überprüft und gegebenenfalls nachjustiert werden.     

Abbildung Z-9:  Anteil des Sektors Staat an den Bruttoanlageninvestitionen 2001 bis 2024 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 8-1 im Monitoringbericht 2025. 
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Z65. In Deutschland liegt der Anteil des Staates an allen Bruttoanlageninvestitionen seit 2001 

relativ konstant bei 11 bis 14 % (Abbildung Z-9). Die überwiegende Mehrheit aller Investitionen 

und damit auch von Investitionen in die Energiewende stammt daher aus privatem Kapital. Unter-

nehmensumfragen zeigen, dass Unternehmen vier Hauptproblembereiche für Investitionen in 

Deutschland sehen: Rezession/Stagnation, Lohnkosten und Fachkräftemangel, Kostenbelastung 

insgesamt sowie Bürokratie und Regulierung. Diese Hemmnisse müssen angegangen werden, um 

das Investitionsklima generell zu verbessern.  

9. Gesellschaftliche Aspekte der Energiewende 

Z66. Die Analyse der Energieausgaben nach Einkommensgruppen zeigt, dass Haushalte mit hö-

herem Einkommen absolut mehr für Energie ausgeben, während Haushalte mit niedrigem 

Einkommen eine höhere relative Belastung aufweisen (Abbildung Z-10). Die Balken in Abbildung 

Z-10 geben die absoluten Energieausgaben in Euro pro Jahr an, die an der linken Achse abgelesen 

werden können. Die Dreiecke und die rechte Achse geben die entstehende Belastung im Verhält-

nis zum Einkommen in % wieder. Die absoluten Ausgaben steigen mit dem Einkommen an. So 

gaben die Haushalte im 1. Einkommens-Dezil unter 2.000 Euro im Jahr 2024 für Wärme und Strom 

aus, während es im 10. Dezil rund 3.000 Euro waren. Im Vergleich von 2024 mit 2023 können 

leichte Unterschiede bei der Entwicklung zwischen den Einkommensdezilen festgestellt werden. 

So sind die absoluten Energieausgaben für die unteren Dezile von 2023 auf 2024 geringfügig ge-

stiegen. Für die oberen Dezile sind diese Ausgaben nahezu konstant geblieben. Die relative 

Belastung ist jedoch für alle Dezile 2024 im Vergleich zum Vorjahr gesunken. Während der Anteil 

bei den oberen Dezilen sich dem Wert von 2020 bei knapp oberhalb von 2 % annähert, ist die 

Belastung bei den unteren Dezilen 2024 noch deutlich oberhalb des Wertes von 2020. Konkret 

betrug der Anteil im 1. Dezil 2020 rund 10 %, während es 2024 noch knapp unter 13 % waren. Je 

geringer das Einkommen, desto größer ist die Differenz zwischen dem Anteil 2024 und 2020. 
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Z67. Es ist das Ziel einer adäquaten CO2-Bepreisung, über die Verteuerung von fossilen Energien 

eine Lenkungswirkung zu erzielen. Durch die damit verbundenen Ausgaben werden die Haushalte 

entsprechend belastet. Um eine regressive Verteilungswirkung zu vermeiden, müssen die entste-

henden Einnahmen zielgenau zurückerstattet werden. Dies kann direkt an die Bürgerinnen und 

Bürger in Form eines geeignet ausgestalteten Klimageldes erfolgen oder über die Senkung von 

Belastungen sowie mittels einer Unterstützung von Investitionen in emissionsarme Alternativen 

geschehen. 

Abbildung Z-10:  Entwicklung der Energieausgaben für Wärme und Strom im Durchschnitt 

pro Einkommensgruppe (2018 bis 2024) 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 9-1 im Monitoringbericht 2025. 

Z68. Einerseits hat die Energiewende mit den richtigen Instrumenten das Potenzial, den negati-

ven Verteilungswirkungen entgegenzuwirken, wodurch die soziale Ungleichheit verringert oder 

zumindest nicht weiter verstärkt wird. Andererseits ist die umfassende Integration von Vertei-

lungszielen in Fördermaßnahmen nicht zielführend. Diese Integration in Fördermaßnahmen kann 

zu einer Überkomplexität der Instrumente führen, wodurch bürokratische Lasten erhöht, uner-

wünschte Anreizwirkungen ausgelöst und letztlich eine wirksame Abfederung von Härten 

verhindert wird. Eine direkte Einkommensunterstützung besonders betroffener Gruppen kann 

helfen, eine Minderung der Belastung, vor allem bei perspektivisch höheren CO2-Preisen, zu errei-

chen. Es ist jedoch notwendig, durch einen geringeren Energieverbrauch und geringere 

Emissionen ς mittels Maßnahmen und Investitionen ς vulnerable Gruppen resilient gegenüber 
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CO2- und Energiepreissteigerungen aufzustellen. Zudem ist dieses Ziel im Klima-Sozialfonds der 

EU, welcher im Rahmen des EU ETS 2 etabliert wird, festgeschrieben. 

Z69. Energiearmut ist ein relevantes Phänomen in Deutschland. Diese begründet sich in hohen 

Energiebedarfen insbesondere in Relation zum Einkommen, die Haushalte stark belasten. Als Ur-

sachen gelten eine geringe energetische Effizienz des Wohngebäudes oder der 

Haushaltsausstattung, hohe Energiepreise sowie ein geringes Einkommen. Energiearmut kann 

durch verschiedene Indikatoren gemessen werden. Die Indikatoren weisen eine breite Spanne auf, 

wobei selbstberichtete Indikatoren in der Regel niedriger liegen als Indikatoren, die die Energie-

ausgaben bzw. -belastung in den Fokus nehmen. Die Analyse zeigt, dass die Einkommensgruppen 

mit dem niedrigsten Einkommen am stärksten von Energiearmut betroffen sind.   

Z70. Die Auswirkungen von steigenden Energiepreisen auf Unternehmen unterscheiden sich je 

nach Unternehmensgröße und Wirtschaftszweig. Für eine fundierte Analyse der Betroffenheit von 

Energiepreissteigerungen und die Auswahl sowie Ausgestaltung von Entlastungsmaßnahmen sind 

quantitative Einblicke, wie sich Kosten, Umsatz oder Gewinn in unterschiedlichen Unternehmens-

größenklassen sowie Branchen aufgrund der gestiegenen Energiepreise entwickelt haben, von 

hoher Bedeutung. Da die Verfügbarkeit solcher Daten begrenzt ist, regt die Expertenkommission 

an, soweit möglich, auch für die verschiedenen Unternehmensgrößenklassen in den unterschied-

lichen Sektoren differenzierte Daten öffentlich verfügbar zu machen. Zudem weist die 

Expertenkommission auf dringenden Handlungsbedarf bei der Schaffung einer Datengrundlage 

hin, die auch Informationen über Kleinstunternehmen zur Verfügung stellt. Dabei ist es wichtig, 

dass diese Daten so erhoben werden, dass für Kleinstunternehmen kein zusätzlicher bürokrati-

scher Aufwand in großem Umfang entsteht. Werden entlastende Maßnahmen für Unternehmen 

erwogen, dürfen diese nicht nur das Ziel haben, Unternehmen finanziell zu entlasten. Gleichzeitig 

sollten auch Transformationsanreize zu einem klimaneutralen und effizienteren Energiesystem 

gesetzt werden. Dadurch wird die Resilienz gegenüber Energiepreissteigerungen gestärkt, anstatt 

lediglich kurzfristig und wenig nachhaltig einzugreifen.   

Z71. Die gesellschaftliche Akzeptanz der Energiewende ist ein bedeutender Faktor für deren Ge-

lingen. Die generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende in Deutschland ist weiterhin 

hoch. Die Zustimmung zur Umsetzung der Energiewende ist deutlich geringer. Die Zustimmung 

auf Grundlage der persönlichen Betroffenheit zeigt, dass die Haushalte auch bereit sind, selbst 

konkrete Maßnahmen zu ergreifen. Die Expertenkommission spricht sich für eine Fortführung und 

institutionelle Förderung einer repräsentativen, regelmäßig wiederkehrenden Befragung zur ge-

sellschaftlichen Akzeptanz der Energiewende aus. Nur durch eine kontinuierliche Datenerhebung 

können Veränderungen im Zeitverlauf nachvollzogen und soziale, regionale sowie demografische 

Unterschiede in der Akzeptanz frühzeitig erkannt und adressiert werden. 
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10. Emissionen, Umweltauswirkungen und Ressourcen 

Z72. Die Reduktion der durch die Energieversorgung verursachten Umweltbelastung und die Re-

duktion der Treibhausgasemissionen in Richtung Klimaneutralität sind zentrale Ziele der 

Energiewende.   

Z73. Die gesamten deutschen Treibhausgasemissionen (ohne LULUCF) lagen im Jahr 2024 um 48 

% unter dem Basisniveau des Jahres 1990 (Abbildung Z-11). Für die Erreichung des Ziels für das 

Jahr 2030 (minus 65 %) ist ab dem Jahr 2020 eine jährliche Emissionsminderung von etwa 2,5 

Prozentpunkten (bezogen auf die Basisjahremissionen von 1990) notwendig. Dieser Orientie-

rungswert wurde im Durchschnitt der letzten drei Jahren trotz der massiven Emissionsminderung 

im Jahr 2023 (-6 Prozentpunkte) nicht erreicht, wobei die Emissionsminderungen im Jahr 2023 

neben effektiven Klimapolitikmaßnahmen (Ausbau der regenerativen Stromerzeugung, CO2-

Preise) auch auf kaum dauerhaft wirkenden Sondereffekten (hohe Erdgaspreise, niedriger Strom-

verbrauch etc.) beruhen. Wie im Vorjahr entfiel im Jahr 2024 wieder ein Großteil der 

Emissionsminderung auf die Energiewirtschaft. Dieser Sektor ist für 28,5 % der gesamten deut-

schen CO2-Emissionen verantwortlich und hat seine Emissionen im Vergleich zum Jahr 1990 um 

fast 60 % verringert. Andere Sektoren weisen im letzten Jahr ebenfalls einen rückläufigen Trend 

auf, mit Ausnahme des Verkehrssektors und teilweise des Gebäudesektors, wo nur unterpropor-

tionale Emissionsminderungen zu verzeichnen sind. Aktuelle Projektionen zeigen, dass die 

Minderungsziele mit Blick auf die Gesamtheit aller Treibhausgasemissionen für das Jahr 2030 er-

reicht werden können, wenn die bisher anvisierten Maßnahmen implementiert werden. Dazu 

gehören 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 Projektionen unterstellten Maßnahmen in den nächsten Jahren 

vollumfänglich umgesetzt werden. Die Expertenkommission sieht daher weiteren Handlungsbe-

darf, um (sektorale) Emissionsminderungsprofile zu erreichen, die auch die Zielerreichung nach 

2030 absichern, wenn die verbleibenden Emissionsminderungsbeiträge der Energiewirtschaft 

deutlich abnehmen werden.   
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Abbildung Z-11:  Entwicklung der gesamten und der sektoralen Treibhausgasemissionen in 

Deutschland (ohne LULUCF) 

 
Anmerkungen: siehe Abbildung 10-1 im Monitoringbericht 2025. 

Z74. Im Rahmen des vorliegenden Berichts werden für das Energiesystem besonders relevante 

Umweltdimensionen betrachtet, die bereits in der Stellungnahme des Jahres 2018 identifiziert 

wurden. Neben den Treibhausgasemissionen sollen dadurch auch andere Umweltbelastungen der 

Energieversorgung, wie zum Beispiel die Emissionen von Luftschadstoffen, die Rohstoffentnahme 

und die Flächeninanspruchnahme des Energiesystems sowie die aktuellen Recyclinganstrengun-

gen betrachtet werden.  

Z75. Die Europäische Union (EU) hat bereits 2016 Vorgaben für Reduktionsziele für Luftschad-

stoffe beschlossen. Deutschland hat 2023 die 2030er-Ziele für flüchtige organische Verbindungen 

bereits erreicht. Bei Schwefeldioxid (alle Schwefelverbindungen ausgedrückt als SO2), Stickstof-

foxiden (NOx) und Feinstaub (PM2.5) wurden 2023 die Ziele für 2030 noch nicht erreicht. Mit einer 

Differenz von über 17 Prozentpunkten zwischen Ist-Wert 2023 und Zielwert 2030 besteht der 

größte Handlungsbedarf im Bereich Stickoxide.   

Z76. Von 2006 bis 2023 ist die Entnahme von Braunkohle um 42 % gesunken. Die Entnahme von 

Energieholz ist hingegen im gleichen Zeitraum um nahezu 70 % gestiegen. Die Expertenkommis-

sion betrachtet diesen Trend aufgrund der unklaren Rolle von Biomasse in der Energiewende 

weiterhin kritisch.   
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Z77. Der Anstieg der Gesamtrohstoffproduktivität in den Jahren 2021 und 2022 hat dazu geführt, 

dass das Ziel eines jährlichen Wachstums von im Durchschnitt 1,6 Prozentpunkten in den Jahren 

2010 bis 2030 eingehalten wurde. Bei der Flächeninanspruchnahme des Energiesystems zeigt sich 

weiterhin eine zunehmende Verlagerung von der fossilen (Braunkohletagebau) zur erneuerbaren 

(Windkraft- und Flächenphotovoltaikanlagen) Energiegewinnung und zudem ein leichter Rück-

gang des Anbaus von Energiepflanzen. Beim Recycling bestehen EU-Zielvorgaben. Diese konnten 

bei den meisten Materialgruppen bei Verpackungsabfällen sowie bei Batterien/Akkumulatoren 

eingehalten werden. Bei Elektro- und Elektronikgeräten konnten die EU-Vorgaben aktuell nicht 

eingehalten werden.    

11. Wirkungsvolle Energie- und Klimapolitik 

Z78. Das EU ETS ist nicht nur ein CO2-Bepreisungsinstrument auf Grundlage einer Mengensteue-

rung, sondern bildet zusammen mit weiteren Instrumenten ein zentrales Element der 

Klimaschutzarchitektur der Europäischen Union und sichert die Einhaltung der europäischen Kli-

maschutzziele. Aktuell wird die Mengenplanung neu auf das 2040er-Ziel ausgerichtet. Im Oktober 

2025 wurde mit den entsprechenden Beschlüssen des Europäischen Rates sowie des Europäischen 

Parlaments eine Kompromisslösung gefunden. Damit ist das Emissionsminderungsziel von 90 % 

im Vergleich zum Basisjahr 1990 rechtskräftig geworden. In der Umsetzung ergeben sich noch ver-

schiedene offene Punkte. Dazu zählt etwa, ob Emissionsminderungen aus außereuropäischen 

Projekten direkt in das Emissionshandelssystem der EU integriert werden sollen. Auch im Hinblick 

auf die mögliche Einbeziehung von Senken und CCU (Carbon Capture and Utilization) besteht noch 

erheblicher Klärungsbedarf. Auf europäischer Ebene wurde auch eine Verschiebung des Starts des 

EU ETS-2 auf das Jahr 2028 beschlossen. Der Geltungsbereich des ETS-2 erstreckt sich insbeson-

dere auf die CO2-Emissionen des Straßenverkehrs und die vom EU ETS nicht erfassten stationären 

Anlagen, vor allem im Gebäudesektor. Damit wird sich die Laufzeit des nEHS um ein Jahr verlän-

gern. Die Expertenkommission hält die Einführung des ETS-2 trotz aller zu erwartenden 

Umstiegsprobleme für ein zentrales und unverzichtbares Element der deutschen und europäi-

schen Klimaschutzpolitik. 
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Z79. Bisher ist die Höhe der effektiven Treibhausgas-Bepreisung in den einzelnen Sektoren der 

deutschen Volkswirtschaft bzw. für unterschiedliche Anwendungsbereiche sehr unterschiedlich. 

In Deutschland wird, teilweise auch bedingt durch EU-weit eingeführte Instrumente, die direkte 

und implizite Treibhausgas-(THG-) Bepreisung durch eine Reihe unterschiedlicher Instrumente 

verfolgt. Diese historisch entstandene Vielfalt führt zu einer sehr heterogenen Landschaft der 

THG-Bepreisung. Die Abbildung Z-12 zeigt die kombinierte Wirkung der unterschiedlichen explizi-

ten und impliziten CO2-Bepreisungsmechanismen. Während die Preisanreize im Bereich der 

kostenlosen Zuteilung von Emissionsberechtigungen des EU ETS (auch im Kontext der verschiede-

nen ex-post-Anpassungen der Gratiszuteilung) auf einem sehr geringen Niveau liegen, werden im 

Bereich der Vollauktionierung im EU ETS in den ersten 10 Monaten des Jahres 2025 durchschnitt-

liche CO2-tǊŜƛǎŜ Ǿƻƴ то ϵκǘ /h2 wirksam. Im Bereich Verkehr besteht eine sehr große Bandbreite 

effektiver CO2-tǊŜƛǎŜΣ ŘƛŜ Ǿƻƴ л ϵκǘ /h2 für den Extra-EU-[ǳŦǘǾŜǊƪŜƘǊ ǸōŜǊ по ϵκǘ /h2 für den Intra-

EU-[ǳŦǘǾŜǊƪŜƘǊΣ фр ϵ ŦǸǊ ŘŜƴ ƴƛŎƘǘ ŘŜǊ [Y²-aŀǳǘ ǳƴǘŜǊƭƛŜƎŜƴŘŜƴ 5ƛŜǎŜƭ ǳƴŘ нмс ϵκǘ /h2 für Benzin 

ōƛǎ Ȋǳ нфр ϵκǘ /h2 für die der LKW-Maut unterliegenden Dieselfahrzeuge reicht. Aus der Anreiz-

perspektive, in der kostenlose Zuteilungen im EU ETS-1 sowie die Finanzierungsbeiträge aus der 

Kraftstoffbesteuerung für die Verkehrsinfrastrukturen nicht berücksichtigt werden, ergeben sich 

für den der LKW-aŀǳǘ ǳƴǘŜǊƭƛŜƎŜƴŘŜƴ 5ƛŜǎŜƭ .ŜǇǊŜƛǎǳƴƎǎƴƛǾŜŀǳǎ Ǿƻƴ поп ϵ/t CO2, ohne CO2-Kom-

ǇƻƴŜƴǘŜ ŘŜǊ aŀǳǘ ŦǸǊ 5ƛŜǎŜƭ ²ŜǊǘŜ Ǿƻƴ ноп ǎƻǿƛŜ ŦǸǊ hǘǘƻƪǊŀŦǘǎǘƻŦŦŜ опн ϵκǘ /h2. Für Heizstoffe 

verlieren die unterschiedlichen impliziten CO2-Steuersätze der Energiesteuern inzwischen sehr 

weitgehend durch die Bepreisungsbeiträge des nEHS an Bedeutung.  
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Abbildung Z-12:  Profil der expliziten und impliziten Treibhausgasbepreisung in Deutschland 

aus der Finanzierungsperspektive (a) und der Anreizperspektive (b) 

 

 

Anmerkungen: siehe Abbildung 11-2 im Monitoringbericht 2025. 
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Z80. Aus Sicht der Expertenkommission ist insbesondere eine CO2-preisbasierte Energiepreisre-

form ein zentraler Bestandteil eines effektiven und effizienten Rahmens zur Erreichung der 

langfristigen Energiewende- 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 Fortführung der Absenkung der Stromsteuer für 

das produzierende Gewerbe auf das Niveau des europäischen Mindeststeuersatzes und dem Bun-

deszuschuss für die Übertragungsnetzentgelte wichtige erste Schritte in die richtige Richtung 

gemacht. Die Expertenkommission sieht aber die Notwendigkeit, die im Koalitionsvertrag vorge-

sehene Absenkung der Stromsteuer auf das europarechtlich zulässige Minimalniveau für alle 

Verbraucher auch zeitnah umzusetzen. Die Expertenkommission sieht auch die finanziellen Rest-

riktionen im Bundeshaushalt und empfiehlt daher zu prüfen, ob die Gegenfinanzierung der 

Stromkostensenkung für alle Verbraucher durch eine Anpassung und Vereinheitlichung der Ener-

giesteuern für fossile Heizstoffe erreicht werden kann.  

Z81. Aus dem EU ETS und dem nEHS sind 2024 Auktionserlöse in Höhe von ca. 18,5 Mrd. Euro 

entstanden. Für die Jahre bis 2030 ist mit Einnahmen von 15 Mrd. Euro zu rechnen. Dies verdeut-

licht, dass auch Zuflüsse in den Energie- und Klimafonds deutlich einbrechen, wenn die Preise 

durch staatliche Inventionen im EU ETS-2 gedrückt werden.  

Z82. 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 αNo-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.  
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Z83. 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 sowie bei den Beteiligten hervorrufen und die Legitimität von politischen Entschei-

dungen 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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Monitoringbericht 2025 

1 Stand der Energiewende 

1.1   Einleitung 

1. Der grundlegende technologische Umbau des Energiesystems ist notwendig, um in Deutsch-

land bis 2045 Klimaneutralität zu erreichen. Bei diesem Umbau gilt es, das energiepolitische 

Zielfünfeck einer sicheren, preisgünstigen, verbraucherfreundlichen, effizienten und umweltver-

träglichen Energieversorgung zu beachten. Bis zum Jahr 2045 sind es jedoch nur noch 20 Jahre. 

Aufgrund der Tatsache, dass Investitionen im Energiebereich mit zum Teil erheblichen Vorlaufzei-

ten verbunden sind und energietechnische Anlagen lange in Betrieb sind, müssen bereits zeitnah 

die notwendigen Weichen gestellt und die Rahmenbedingungen geschaffen werden, um die Ener-

giewende erfolgreich zu bewältigen. Dabei wird die Energiewende breit definiert und sie umfasst 

die Versorgung mit Strom, Wärme, flüssigen und gasförmigen Energieträgern sowie die Effizienz 

in den Anwendungsbereichen. 

2. Die unabhängige Expertenkommission zum Energiewende-Monitoring (EEM) hat sich zum 

Ziel gesetzt, den Stand der Energiewende wissenschaftlich fundiert und objektiv zu bewerten so-

wie einen möglichen Policy-Mix zur erfolgreichen Umsetzung zu beschreiben. Die 

Expertenkommission, die durch vier Expertinnen und Experten gebildet wird, blickt dabei auf eine 

lange Historie zurück, da sie bereits seit 2012 die Energiewende mit verschiedenen Publikationen 

begleitet. Durch einen Beschluss des Bundeskabinetts im Jahr 2024 wurde der Auftrag der Exper-

tenkommission zuletzt weiterentwickelt. Der Bericht des Jahres 2024 (EEM, 2024) war folgerichtig 

der erste Bericht, der sich nicht auf weitere Veröffentlichungen der Bundesregierung bezog, son-

dern eigenständig den aktuellen Stand der Energiewende behandelt.   

3. Im aktuellen Berichtsjahr hat die Expertenkommission zunächst ein kurzes Statusupdate 

zum Stand der Energiewende (EEM, 2025) vor dem Hintergrund der Regierungsbildung nach der 

Bundestagswahl im Februar 2025 veröffentlicht. Der nun vorliegende Monitoringbericht 2025 

schreibt den Monitoringbericht 2024 (EEM, 2024) fort und betrachtet die im Statusupdate (EEM, 

2025) behandelten Entwicklungen ausführlich. Der Monitoringbericht 2025 wurde inhaltlich am 

30. September 2025 abgeschlossen. Er deckt das Berichtsjahr 2023 ab und stellt, soweit aktuelle 

Daten vorliegen, auch Entwicklungen in den Jahren 2024 und 2025 dar.   

4. Die Entwicklungen seit dem Monitoringbericht 2024 waren zunächst durch die Regierungs-

krise und das vorzeitige Ende der sogenannten Ampel-Koalition Ende 2024 geprägt. Die 

Regierungskrise sowie die Neuwahlen im Februar 2025 und die anschließenden Koalitionsver-

handlungen haben dazu geführt, dass unter anderem notwendige Impulse für die Energiewende 



   

 

61 

 

verzögert wurden. Diese Impulse sind umso notwendiger, da die Wirtschaft in Deutschland bes-

tenfalls stagniert und Investitionen rückläufig sind. Zudem wurden durch das Vorgehen der neuen 

US-Administration Unsicherheiten im internationalen Handel geschürt, während weiterhin Sank-

tionen im Rahmen des Ukraine-Krieges verschärft werden. Der Ukraine-Krieg ist zum Teil mit 

Angriffen auf die Energieinfrastruktur Russlands und der Ukraine verbunden, welche auch Auswir-

kungen auf die EU und damit Deutschland haben können.  

5. Die Energiepreise haben sich seit dem Höhepunkt der Energiekrise in Folge des Ukraine-

Krieges rückläufig entwickelt. Trotz staatlicher Entlastungsmaßnahmen, wie der Übernahme der 

EEG-Umlage durch den Staat, liegen sie jedoch noch oberhalb des Niveaus von 2019. Die aktuelle 

Koalition aus CDU/CSU und SPD hat vor dem Hintergrund von weiterhin hohen Energiekosten und 

wirtschaftlicher Stagnation in ihrem Koalitionsvertrag die Reduktion der Energiepreise für indust-

rielle Verbraucher sowie Konsumentinnen und Konsumenten vereinbart und mittlerweile auch 

erste Maßnahmen ergriffen. So soll beispielsweise der Netzausbau verstärkt durch den Bund ge-

tragen werden.   

6. Die aktuelle und die vorhergehende Bundesregierung haben im Berichtszeitraum umfang-

reiche Schritte unternommen, um den Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland zu 

beschleunigen. Insbesondere zu nennen ist das Solarpaket I, welches im April 2024 beschlossen 

wurde und den Ausbau von Solarenergie, Onshore-Windenergie und Bioenergie vorantreiben soll. 

Des Weiteren wurde im Juli 2025 das Gesetz zur Umsetzung der RED III-Richtlinie (Novelle der 

Erneuerbare-Energien-Richtlinie 2023/2413) beschlossen. Dadurch soll generell der Ausbau unter 

anderem von Windenergie, Solarenergie, Geothermie und Wärmepumpen durch Änderungen des 

Bundesimmissionsschutzgesetzes und des Wasserhaushaltsgesetzes vorangetrieben werden 

(Bundesregierung, 2025)1. Ab 1.1.2025 gelten wichtige Pflichten zur Digitalisierung des Stromnet-

zes, was die Energiewende durch die Schaffung von Flexibilitätspotenzialen unterstützt. Dazu zählt 

die Pflicht zum Anbieten eines variablen Stromtarifs gemäß §41a Energiewirtschaftsgesetz 

(EnWG). Doch die Grundvoraussetzung für deren Nutzung sind moderne Messeinrichtungen sowie 

intelligente Messsysteme (gemäß MsbG - Gesetz über den Messstellenbetrieb und die Datenkom-

munikation in intelligenten Energienetzen), deren Einbau ebenfalls gesetzlich geregelt ist und seit 

Januar 2025 für viele Anschlüsse verpflichtend ist (§29 und 30 MsbG). Der Smart-Meter Rollout 

wurde zudem im Februar 2025 forciert (BMWK, 2025)2. 

 
1  https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/07/20250711-bundesrat-be-
schliesst-gesetz-umsetzung-red-iii-schnellere-genehmigungsverfahren-erneuerbare-energien.html, zuletzt geprüft am 27.11.2025. 

2  https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/20250214-bundesrat-bestaetigt-a-
enderungen-fuer-schnelleren-smart-meter-rollout.html, zuletzt geprüft am 27.11.2025. 

https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/07/20250711-bundesrat-beschliesst-gesetz-umsetzung-red-iii-schnellere-genehmigungsverfahren-erneuerbare-energien.html
https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/07/20250711-bundesrat-beschliesst-gesetz-umsetzung-red-iii-schnellere-genehmigungsverfahren-erneuerbare-energien.html
https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/20250214-bundesrat-bestaetigt-aenderungen-fuer-schnelleren-smart-meter-rollout.html
https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2025/20250214-bundesrat-bestaetigt-aenderungen-fuer-schnelleren-smart-meter-rollout.html
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7. Der Hochlauf einer Wasserstoffwirtschaft wird ebenfalls forciert. Dies geschah mit der im 

Juli 2024 beschlossenen Importstrategie für Wasserstoff, um durch Importe den Hochlauf zu un-

terstützen und die heimische Produktion zu ergänzen. Mit zwei Novellen des EnWG wurde der 

rechtliche Rahmen zum Aufbau eines Wasserstoff-Kernnetzes geschaffen. Dadurch sollen 2025 bis 

2032 schrittweise rund 9.000 Kilometer Wasserstoffleitungen in Betrieb genommen werden. Ak-

tuell arbeitet die Bundesregierung zudem an einem Wasserstoffbeschleunigungsgesetz3.  

8. Von 2024 bis 2026 findet zunächst die Berichtsphase des EU ETS-2 statt. Ab 2028 wird dieser 

Emissionshandel dann voraussichtlich verpflichtend (vgl. Kapitel 11.1). Der EU ETS-2 wurde seitens 

der EU im ,,Fit for 55-tŀƪŜǘά ōŜǎŎƘƭƻǎǎŜƴ ǳƴŘ ōŜƛƴƘŀƭǘŜǘ ŜƛƴŜƴ ŜƛƎŜƴǎǘŅƴŘƛƎŜƴ 9ƳƛǎǎƛƻƴǎƘŀƴŘŜƭ 

für Gebäude, Straßenverkehr und weitere Sektoren. Er ergänzt somit den EU ETS-1, welcher ins-

besondere für große Energieanlagen und energieintensive Unternehmen gilt. Bis einschließlich 

2026 gilt weiterhin der nationale Emissionshandel (nEHS). Dieser wird dann ab 2027 in den EU 

ETS-2 übergehen.  

9. Wie im Bericht 2024 (EEM, 2024) angesprochen, hatte das Bundesverfassungsgericht im No-

vember 2023 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 dieser Fonds auch für die Finanzierung der Energiewende genutzt wurde, wur-

den bestimmt Förderprogramme gefährdet. Mit der letzten Entscheidung des 20. Bundestags am 

18.03.2025 wurde jedoch unter anderem eine Erhöhung der Mittel des Klima- und Transforma-

tionsfonds um 100 Milliarden Euro beschlossen (bpb, 2025). Somit stehen erneut erhebliche 

Mittel zur Unterstützung der Energiewende und damit der Erreichung von Klimaneutralität bis 

2045 zur Verfügung. 

10. Vor dem Hintergrund der dargestellten Maßnahmen und geopolitischen sowie wirtschaftli-

chen Rahmenbedingungen soll im Folgenden der aktuelle Stand der Energiewende analysiert 

werden.   

1.2   Dimensionen der Energiewende 

11. Für den Monitoringbericht 2024 (EEM, 2024) hat die Expertenkommission Indikatoren iden-

tifiziert, um die Energiewende möglichst vollständig zu erfassen und bewerten zu können. Diese 

kommen auch im vorliegenden Bericht zur Anwendung. Mit Hilfe der Indikatoren werden sechs 

Dimensionen der Energiewende abgedeckt, die jeweils in zwei Unterdimensionen unterteilt sind. 

Einzige Ausnahme ist die Dimension αEnergieversorgungά, welche drei Unterdimensionen auf-

weist. In Abbildung 1-1 sind die Dimensionen und ihre jeweiligen Unterdimensionen mit 

 
3  https:// www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Artikel/Service/Gesetzesvorhaben/entwurf-eines-gesetzes-
zur-beschleunigung-der-verfuegbarkeit-von-wasserstoff.html, zuletzt geprüft am 27.11.2025. 

https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Artikel/Service/Gesetzesvorhaben/entwurf-eines-gesetzes-zur-beschleunigung-der-verfuegbarkeit-von-wasserstoff.html
https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Artikel/Service/Gesetzesvorhaben/entwurf-eines-gesetzes-zur-beschleunigung-der-verfuegbarkeit-von-wasserstoff.html
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Ausnahme der Unterdimension α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪέ ƛƴ ŘŜǊ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αEnergieversor-

gungά dargestellt. Anhand der Abbildung wird deutlich, dass unterschiedliche Themenfelder der 

Energiewende, von der Energieversorgung und Wirtschaftlichkeit über die Energie- und Versor-

gungssicherheit bis hin zu Auswirkungen auf die Umwelt und Gesellschaft, abgedeckt werden. Die 

Einschätzung der Expertenkommission zum Stand der Energiewende erfolgt - analog zu den bis-

herigen Veröffentlichungen - anhand einer Energiewende-Ampel (vgl. Tabelle 1-1 und Tabelle 1-

2): Falls die Ziele der Energiewende mit den aktuell absehbaren Maßnahmen sehr wahrscheinlich 

nicht erreicht werden, wird Rot verwendet. Gelb kommt zur Anwendung, falls die Indikatoren na-

helegen, dass die Zielerreichung nicht sichergestellt ist. Entsprechend deutet eine grüne Farbe an, 

dass die Ziele erreicht oder wahrscheinlich erreicht werden. 

Abbildung 1-1:  Die Dimensionen der Energiewende 

 

Die Dimension αEnergieversorgungά verfügt über drei Unterdimension. Diese sind zunächst die UnterdimensionŜƴ α{ǘǊƻƳά 
ǳƴŘ αStoffliche 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊάΦ WŜŘƻŎƘ Ǝƛōǘ Ŝǎ ǊŜƭŜǾŀƴǘŜ Lndikatoren, die diesen beiden Unterdimensionen nicht eindeutig 
zugeordnet werden können. Diese Indikatoren werden mit Hilfe der ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪά erfasst.   
Quelle: Eigene Darstellung der Dimensionen der Energiewende. 
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12. Die von der Expertenkommission betrachteten Dimensionen sind Energieversorgung, Ver-

sorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit, Gesellschaft, Umweltverträglichkeit und Energiesicherheit 

(vgl. Abbildung 1-1). Die ersten fünf Dimensionen leiten sich direkt aus früheren Berichten der 

Expertenkommission und der angewandten Methodik ab. Im Monitoringbericht 2024 wurde ins-

besondere aufbauend auf den Erfahrungen aus dem Angriffskrieg Russlands auf die Ukraine 

Energiesicherheit zusätzlich verstärkt betrachtet und als eigene Dimension aufgenommen. Hinter-

grund ist, dass die Pandemie und der Ukraine-Krieg gezeigt haben, wie wichtig die Versorgung mit 

Energieträgern als auch mit für die Energiewende kritischen Rohstoffen ist und wie schnell Ver-

sorgungsunterbrechungen entstehen können. Im Folgenden werden die einzelnen Dimensionen 

näher behandelt. 

Energieversorgung 

13. Die Dimension αEnergieversorgungά umfasst in der Energiewende-Ampel drei Unterdimen-

sionen: α{ǘǊƻƳέ ǳƴŘ αSǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊέ ǎƻǿƛŜ αEnergiesektor im Überblickέ. Die zuletzt 

genannte Unterdimension deckt die allgemeine Entwicklung der Energieversorgung über alle Sek-

toren hinweg ab. Die Unterdimension α{ǘǊƻƳέ ǳƳŦŀǎǎǘ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴ ŘŜǎ .ǊǳǘǘƻǎǘǊƻƳǾŜǊōǊŀǳŎƘǎ 

sowie der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien. Die Unterdimension αStoffliche Energie-

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

Energiebereitstellung 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 beim Ausbau hochgehalten werden, da die Zielerreichung kein Selbst-

läufer ist. Im Jahr 2024 betrug die Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Energien 284 TWh 

und sie hat damit das Ziel von 310 TWh verfehlt. Der Anteil erneuerbarer Energien am Brut-

tostromverbrauch liegt mit 54 % im Jahr 2024 knapp unter dem Zielpfad: Zur Erreichung des Ziels 

ist eine jährliche Steigerung um 4 Prozentpunkte notwendig. Im vergangenen Jahr betrug die Stei-

gerung lediglich 1,1 Prozentpunkte. Der Ausbau der Erzeugungskapazitäten erneuerbarer Energie 

befindet sich im Wesentlichen auf dem Zielpfad, auch wenn beim Ausbau von Wind an Land und 

der Netzanbindung von Wind auf See noch Handlungsbedarf besteht. Insgesamt sieht die Exper-

tenkommission die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien auf einem guten Weg, die 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘǊƻƳά ǿƛǊŘ ŘŀƘŜǊ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜnde-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 
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Industrie sowie der Betrieb von Gaskraftwerken mit grünem Wasserstoff können wichtige Bei-

träge zur Erreichung der Klimaneutralität leisten. Der Markthochlauf der Wasserstoffwirtschaft 

steht jedoch noch am Anfang und ist mit vielen Unsicherheiten bezüglich Produktionstechnolo-

gien, internationalen Kooperationen und Verfügbarkeiten behaftet. Die Erreichung des Ziels von 

10 GW heimischer Elektrolysekapazität im Jahr 2030 dürfte gegeben der dafür nötigen Wachs-

tumsraten nicht mehr realistisch sein, weshalb die Energiewende-Ampel für die Unterdimension 

α{ǘƻŦŦƭƛŎƘŜ 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊά ŀǳŦ Rot steht. Die Expertenkommission sieht in Investitionen in die Ent-

wicklung von Wasserstofftechnologien und -infrastrukturen sowie den damit erzielbaren 

Lernkurveneffekten einen wesentlichen Hebel beim Übergang zu einer kohlenstoffarmen Indust-

rie. Gegeben dem aktuell langsamen Hochlauf besteht Nachholbedarf. 

16. Bei der Entwicklung des Anteils der erneuerbaren Energien am Bruttoendenergieverbrauch 

konnte 2024 ein Anteil von 22,4 % erreicht werden. Zur Erreichung des Ziels von 41 % bis 2030 

gemäß RED III wäre für den Zielpfad jedoch ein Anteil von 27,8 % notwendig gewesen. Auch bei 

der Entwicklung des Endenergieverbrauchs wurden die Ziele verfehlt. Der Endenergieverbrauch 

war 2024 um 12,3 % niedriger als 2008 und somit auf dem Tiefstand seit 2008. Bei linearer Inter-

polation des Ziels für 2030 beginnend im Jahr 2008 wäre für 2024 jedoch eine Senkung um 19,3 % 

auf 2.075 TWh erforderlich gewesen. Als Konsequenz wird die Unterdimension α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ 

«ōŜǊōƭƛŎƪέ Ƴƛǘ wƻǘ ōŜǿŜǊǘŜǘΦ   

Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit 

17. Die Dimension αPreiswürdigkeit/ Wirtschaftlichkeitά wird in der Energiewende-Ampel durch 

die Unterdimensionen α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ ǳƴŘ α9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴέ ƎŜōƛƭŘŜt. α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊέ deckt 

die Entwicklungen der Endenergieproduktivität und der Endenergieeffizienz im Gebäudesektor 

ab. Die Unterdimension αEnergiekƻǎǘŜƴέ untersucht Veränderungen bei den Strom- und Energie-

preisen für Haushalte und Industrie sowie die Entwicklung der Letztverbraucherausgaben für den 

Endenergieverbrauch nach Anwendungssektoren. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αtǊŜƛǎǿǸǊŘƛƎƪŜƛǘκ ²ƛǊǘǎŎƘŀŦǘπ

ƭƛŎƘƪŜƛǘά ǎǘŜƘǘ in der Energiewende-Ampel auf Gelb. 

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

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

die Erreichung der Klimaschutzziele gehört. In der Industrie sowie in Haushalten kann eine stei-

gende Energieeffizienz dazu beitragen, trotz steigender Energie- und CO2-Preise die gesamten 

Energiekosten konstant zu halten, wodurch die Bezahlbarkeit von Energie gewährleistet werden 

kann. Der Rückgang des temperaturbereinigten Endenergieverbrauchs im Wärmesektor von 2011 

bis 2024 beträgt lediglich 8 %. Die Steigerung der Energieeffizienz im privaten Gebäudebereich ist 

ebenfalls gering. Zudem ist hier eine klare, strukturelle Reduktion nicht erkennbar. Die Endener-

gieproduktivität als Indikator der Energieeffizienz der Industrie ist im Jahr 2024 sogar leicht 

gesunken, wodurch eine Zielerreichung unwahrscheinlicher geworden ist. Die Unterdimension 
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α9ƴŜǊƎƛŜŜŦŦƛȊƛŜƴȊά wird daher auf Rot gesetzt. Die Expertenkommission sieht dringenden Hand-

lungsbedarf 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 Haushaltsseite zu 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 2023 etwa 106,3 Milliarden Euro. Dies entspricht 2,5 

% des Bruttoinlandprodukts und kommt einem Anstieg von 0,1 Prozentpunkten gegenüber dem 

Vorjahr gleich. Für das deutsche Verarbeitende Gewerbe werden die Energiestückkosten betrach-

tet. Aufgrund der Verwendung einer veränderten Datenbasis sind die Werte für 2022 und 2023 

nicht uneingeschränkt mit den Vorjahren vergleichbar. Dennoch legt der Wert für 2022 einen star-

ken Anstieg gegenüber den Vorjahren nahe. Im Jahr 2023 sind die Energiestückkosten zwar 

gesunken, sie liegen jedoch immer noch auf erhöhtem Niveau. Die frühere Bundesregierung hat 

bereits eine Vielzahl an Maßnahmen zur Entlastung von Haushalten und Industrie beschlossen (z. 

B. Umfinanzierung der EEG-Umlage) und auch die aktuelle Bundesregierung hat Maßnahmen (z.B. 

Industriestrompreis, die Deckung von Netzausbaukosten durch den Bund) angekündigt und zum 

Teil bereits beschlossen. Dies dürfte auch in den Folgejahren einen Effekt auf die Energiestückkos-

ten haben. Auch in Folge dieser Maßnahmen sind zudem die Strompreise für Neuabschlüsse in 

der Industrie und für Haushalte auf dem Niveau von vor der Energiekrise angelangt. Die Experten-

ƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ ōŜǿŜǊǘŜǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴά insgesamt mit der Farbe Gelb. 

Versorgungssicherheit 

20. Die Dimension αVersorgungssicherheitά umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdi-

mensionen αbŜǘȊŜέ ǳƴŘ αSteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέΦ Der Ausbau und der Betrieb der deutschen 

Netzinfrastruktur sowie der Umfang der notwendigen Engpassmanagementmaßnahmen werden 

mit Hilfe der Unterdimension αbŜǘȊŜέ ŀbgedeckt. Die Unterdimension αSteuerbare YǊŀŦǘǿŜǊƪŜέ 

betrachtet die Entwicklung der Leistung steuerbarer Kraftwerke in Deutschland. Dies beinhaltet 

eine Betrachtung der aktuell diskutierten Instrumente und Maßnahmen zur Sicherstellung der 

Versorgungssicherheit in Deutschland. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊπ

giewende-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 
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muss zeitnah vorangetrieben werden, um Abregelungen zu reduzieren. Hier sieht die Experten-

kommission dringenden Handlungsbedarf, da bis zum Jahr 2024 lediglich 2.048 der ursprünglich 

im EnLAG und BBPlG für dieses Jahr zur Fertigstellung geplanten 5.066 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 wƻǘΦ IƛŜǊ ǎƛƴŘ ǎǘŅǊƪŜǊŜ ƭƻƪŀƭŜ tǊŜƛǎǎƛƎƴŀƭŜ ǳƴŘ ŜƛƴŜ 

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 steu-

erbare Kraftwerke benötigt, um auch in Zeiten mit wenig Wind und Sonne eine stabile 

Stromversorgung zu sichern. Durch den Kohleausstieg geht die steuerbare Kraftwerkskapazität je-

doch zurück. Der über das KWKG geförderte Kraftwerksneubau gleicht den Rückbau nur teilweise 

aus. Zudem fehlen auch in diesem Bereich systemdienliche Lokalisierungssignale für Neubaukraft-

werke. Die Expertenkommission sieht in lokalen Preissignalen einen wesentlichen Hebel, um 

Investitionen in die notwendigen Kraftwerke anzureizen. Darüber hinaus kann die Kraftwerkstra-

tegie der Bundesregierung ein sinnvolles Element sein. Aufgrund der noch ausstehenden 

praktischen Umsetzung der Kraftwerkstrategie und des noch nicht vorliegenden Konzepts für die 

längerfristige Gestaltung des Marktdesigns steht die Energiewende-Ampel für die Unterdimension 

αSǘŜǳŜǊōŀǊŜ YǊŀŦǘǿŜǊƪŜά ŀǳŦ DŜƭōΦ 

Energiesicherheit 

23. Die Unterdimensionen α5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴέ ǳƴŘ α½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴέ bilden in der Energie-

wende-Ampel die Dimension αEnergiesicherheitέ. Beide Unterdimensionen behandeln die 

Marktkonzentration auf dem Markt der klassischen Energieträger (v.a. Gas, Rohöl- und Mineralöl-

produkte) sowie auf dem Markt der strategischen Rohstoffe der Energiewende (Lithium, Kobalt, 

Nickel, Graphit, Mangan, Seltene Erden, Silizium). Ziel der Dimension α9ƴŜǊƎƛŜǎƛŎƘŜǊƘŜƛǘέ ist es 

ebenfalls, zu analysieren, wie resilient das deutsche Energiesystem entlang seiner Lieferketten ist 

und wo potentielle Risiken in Form von Abhängigkeiten von einzelnen Ländern vorliegen. Die Di-

ƳŜƴǎƛƻƴ 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 infrage gestellt. Zudem werden im Rahmen der jüngsten 

Handelsstreitigkeiten zwischen den USA, der EU und China weitere Abhängigkeiten (z.B. bei Com-

puterchips und Seltenen Erden) deutlich. Die Expertenkommission hat daher die Energiewende-

Ampel 2024 um die Dimension der Energiesicherheit erweitert und entwickelt die Analyse konse-

quent weiter. Im Bereich Erdgas ist die Importkonzentration zuletzt wieder angestiegen, wodurch 

die Konzentration weiterhin sehr hoch ist. DƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α5ƛǾŜǊǎƛŦƛƪŀǘƛƻƴά ǿƛǊŘ ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ 
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der Farbe Gelb bewertet. Die Expertenkommission empfiehlt, die Zahl der Lieferländer und Regi-

onen zu erhöhen sowie eine Importstruktur mit ausgewogenen Lieferanteilen zu verfolgen. 

Hierbei spielen die im Aufbau befindlichen LNG-Importkapazitäten eine wichtige Rolle.  

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. Gemessen am Herfindahl-

Hirshmann-Index (HHI) muss die aktuelle Marktkonzentration als sehr hoch bezeichnet werden. 

Im Vergleich zum Monitoringbericht 2024 (EEM 2024) hat sich die Konzentration bei 4 von den 

betrachteten 7 Rohstoffen erhöht. Lediglich bei Graphit ist die Marktkonzentration gesunken. Eine 

hohe Marktkonzentration gibt den Förderländern unter Anderem die Möglichkeit, ihre Markt-

macht zu politischen Zwecken auszunutzen. Aufgrund von geologischen Gegebenheiten kann die 

Förderung dieser Rohstoffe nur bedingt ausgeweitet werden, was einen Rückgang der Marktkon-

zentration auch weiterhin unwahrscheinlich macht. Die Expertenkommission bewertet die 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α½ǳƎŀƴƎ Ȋǳ wƻƘǎǘƻŦŦŜƴά ŘŀƘŜǊ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ wƻǘ ǳƴŘ ŜƳǇŦƛŜƘƭǘ ŜƛƴŜ ƳŀǖǾƻƭƭŜ 

Ausweitung der europäischen Produktion sowie die Diversifizierung von Bezugsländern. Zudem 

sollte beachtet werden, dass auch bei der Rohstoffaufarbeitung und der Fertigung von (Teil-)Kom-

ponenten erhebliche Marktkonzentrationen zu beobachten sind. 

Umweltverträglichkeit 

26. Die Dimension αUmweltverträglichkeitέ wird in der Energiewende-Ampel durch die Unter-

dimensionen αTreibhausgas-EmissƛƻƴŜƴέ ǳƴŘ α¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ gebildet. Die 

Unterdimension α¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέ ōŜƘŀƴŘŜƭǘ ¦ƳǿŜƭǘŀǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ in Folge der Nutzung 

von Energie, welche nicht mit Treibhausgas-Emissionen zusammenhängen. Darunter fallen die 

Schadstoffbelastung, die Landnutzung, die Rohstoffentnahme, die Analyse der Umweltauswirkun-

gen entlang der gesamten Wertschöpfungskette sowie die Situation in der deutschen 

Abfallwirtschaft. Die Unterdimension αTreibhausgas-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴέ diskutiert Anstrengungen zur 

Reduktion der Treibhausgasemissionen in den einzelnen Sektoren. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α¦ƳǿŜƭǘǾŜǊπ

ǘǊŅƎƭƛŎƘƪŜƛǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ-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 2024 wurden gegenüber 1990 um 48 % verringert; 

die sektorübergreifenden Ziele wurden damit erreicht. Die einzelnen Sektoren Verkehr und Ge-

bäude konnten ihre sektorspezifischen Ziele jedoch nicht erreichen. Die Energiewirtschaft hat die 

Ziele deutlich übererfüllt. Dieses Ergebnis ist unter anderem durch den Kohleausstieg getrieben, 

welcher mit Auslaufen der Krisenmaßnahmen im Jahr 2024 wieder auf dem Zielpfad liegt. Die Un-

terdƛƳŜƴǎƛƻƴ α¢ID-9ƳƛǎǎƛƻƴŜƴά ǿƛǊŘ ƛƴǎƎŜǎŀƳǘ Ƴƛǘ ŘŜǊ CŀǊōŜ DŜƭō ōŜǿŜǊǘŜǘΦ  
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28. Die Reduktion der Umweltbelastung der Energieversorgung ist ein implizites Ziel des Ener-

giekonzepts und die Umsetzung der Energiewende muss ohne Gefährdung von anderen 

umweltpolitischen Zielen erfolgen. Die Umweltverträglichkeit der Energieversorgung ist zudem 

eine der Grundvoraussetzungen für eine nachhaltige Entwicklung in Deutschland und spielt eine 

wesentliche Rolle hinsichtlich der Akzeptanz der Energiewende. Die Expertenkommission unter-

sucht analog zum Monitoringbericht 2024 die für das Energiesystem besonders relevanten 

Umweltdimensionen Luftschadstoffe, Rohstoffentnahmen, Flächeninanspruchnahme und Recyc-

ling. Deutschland hat 2023 die Ziele für 2030 für den Luftschadstoff flüchtige organische 

Verbindungen bereits erreicht. Bei Schwefeldioxid (alle Schwefelverbindungen ausgedrückt als 

SO2), Stickstoffoxiden (NOx) und Feinstaub (PM2.5) wurden 2023 die Ziele für 2030 noch nicht 

erreicht. Mit einer Differenz von über 17 Prozentpunkten zwischen Ist-Wert 2023 und Zielwert 

2030 besteht der größte Handlungsbedarf im Bereich Stickoxide. In Bezug auf die energetische 

Nutzung von Biomasse ist die Einbindung in eine ganzheitliche Biomassestrategie wichtig, auch 

aufgrund der damit einhergehenden Flächeninanspruchnahme. Beim Recycling sieht die Exper-

tenkommission noch deutlichen Handlungsbedarf, um aktuelle Fehlanreize zu korrigieren und die 

!ōŦŀƭƭǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘ ŀǳŦ ŘŜƴ tŦŀŘ ŘŜǊ YƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘ Ȋǳ ŦǸƘǊŜƴΦ 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ αUmweltauswir-

kungenά ǿƛǊŘ insgesamt mit der Farbe Gelb bewertet. 

Gesellschaft 

29. Die Dimension αGesellschaftέ umfasst in der Energiewende-Ampel die Unterdimensionen 

α!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ ǳƴŘ α±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴέΦ Die Unterdimension α!ƪȊŜǇǘŀƴȊέ untersucht mit Hilfe 

repräsentativer Umfragen die Zustimmung der Bevölkerung zu den Zielen der Energiewende. Dies 

umfasst die generelle Zustimmung, die Zustimmung zur konkreten Umsetzung sowie die persön-

liche Betroffenheit. Ergänzend dazu werden die Verteilungswirkungen der Energiewende anhand 

von empirischen Analysen zu Energieausgaben und zur Betroffenheit einzelner Gruppen durch 

Energiearmut beurteilt. 5ƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ αDŜǎŜƭƭǎŎƘŀŦǘά ǎǘŜƘǘ ƛƴ Řer Energiewende-Ampel auf Gelb.  

30. Die gesellschaftliche Akzeptanz der Energiewende ist ein bedeutender Faktor für deren Ge-

lingen. Die Bevölkerung stimmt den Zielen der Energiewende im Allgemeinen zu. So finden 2025 

83 % der Befragten die Energiewende wichtig oder sehr wichtig. Die bisherige Umsetzung der 

Energiewende von Seiten der Bundesregierung wird jedoch weiterhin als schlecht bewertet. Der 

Anteil der Befragten, die der Bundesregierung eine gute Umsetzung attestieren, ist im Jahr 2024 

um 17 Prozentpunkte geringer als 2017 und beträgt ca. 25 %. Auch sind die Befragten gegenüber 

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 Auswir-

kungen auf ihre Finanzen oder ihren Beruf haben wird. Die Energiewende-Ampel steht für die 

¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α!ƪȊŜǇǘŀƴȊά ŘŀƘŜǊ ŀǳŦ DŜƭōΦ  
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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. Wird die Entwicklung der Energieausgaben für Wärme 

und Strom nach Einkommensgruppen analysiert, werden regressive Verteilungswirkungen deut-

lich. Im Vergleich von 2024 mit 2023 sind die Energieausgaben für die unteren Einkommensdezile 

leicht gestiegen. Für die oberen Dezile sind diese Ausgaben nahezu konstant geblieben. Die rela-

tive Belastung ist jedoch für alle Dezile 2024 im Vergleich zum Vorjahr gesunken. Während sich 

der Anteil bei den oberen Dezilen dem Wert von 2020 bei knapp oberhalb von 2 % des Einkom-

mens annähert, ist die Belastung bei den unteren Dezilen 2024 noch deutlich oberhalb des Wertes 

von 2020. Konkret betrug der Anteil im 1. Dezil 2020 rund 10 %, während es 2024 noch knapp 

unter 13 % waren. Je niedriger das Dezil, desto größer ist die Differenz zwischen dem Anteil 2024 

und 2020. Die ExpertŜƴƪƻƳƳƛǎǎƛƻƴ ōŜǿŜǊǘŜǘ ŘƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α±ŜǊǘŜƛƭǳƴƎǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴά ŘŀƘŜǊ 

mit der Farbe Gelb. Um dieser Entwicklung entgegenzuwirken, ist eine effiziente Umsetzung der 

Energiewende von großer Bedeutung. Darüber hinaus wird eine zielgenaue Unterstützung beson-

ders betroffener Gruppen wichtig.  

1.3   Die Energiewende-Ampel 

32. Nachdem die Dimensionen der Energiewende-Ampel sowie ihre jeweiligen Unterdimensio-

nen beschrieben und die aktuellen Bewertungen angegeben wurden, können die Indikatoren 

vertieft betrachtet werden, um das Zustandekommen der Bewertung zu verdeutlichen. Die Indi-

katoren, ihre historische Entwicklung sowie etwaige offizielle Zielvorgaben sind ausführlich in 

Tabelle 1-2 dargestellt. Zusätzlich zum Monitoringbericht 2024 wird in Tabelle 1-1 und Tabelle 1-

2 die perspektivische Entwicklung des jeweiligen Indikators auf Basis der Einschätzung der Exper-

tinnen und Experten angegeben. Jeder Indikator wird dabei eindeutig einer Unterdimension und 

damit auch einer entsprechenden Dimension zugeordnet. Mit Hilfe der Energiewende-Ampel und 

ihren drei Farben werden die Indikatoren jeweils bewertet. Falls offizielle Ziele vorliegen, wird 

evaluiert, wie wahrscheinlich die Erreichung dieser Ziele ist. Ansonsten wird bewertet, inwiefern 

der Verlauf des Indikators zu den Zielen der Energiewende beiträgt. Wie in Abschnitt 1-2 beschrie-

ben, wird ein Indikator mit Grün markiert, falls die Ziele erreicht oder wahrscheinlich erreicht 

werden. Falls das Ziel mit Hilfe der aktuell diskutierten beziehungsweise implementierten Maß-

nahmen sehr wahrscheinlich nicht erreicht wird, wird ein Indikator mit Rot gekennzeichnet. Die 

perspektivische Entwicklung in Form eines Pfeils zeigt an, ob eine Veränderung in diesem Bereich 

erwartet werden kann. 
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33. Die Bewertung mit Hilfe der Ampelfarben kombiniert eine statistisch-faktenbasierte Me-

thode mit der Expertise der Expertenkommission. Dabei basiert die Ampelfarbe einer Dimension 

auf den Ampelfarben der jeweiligen Unterdimensionen und den zugeordneten Indikatoren. Ta-

belle 1-1 zeigt die zusammenfassende Einschätzung der Expertenkommission zum Stand der 

Energiewende, dargestellt durch die entsprechende Einfärbung der Indikatoren, Unterdimensio-

nen und Dimensionen. Zusätzlich beinhaltet Tabelle Z-1 die Einschätzung der Expertenkommission 

zur perspektivischen Entwicklung des jeweiligen Indikators und die Kapitelverortung einer aus-

führlichen Betrachtung der Indikatoren im Monitoringbericht 2025. Hierdurch wird ein Eindruck 

der Entwicklung in der nahen Zukunft ermöglicht. Insgesamt zeigt sich, dass die Energiewende-

Ampel überwiegend auf Gelb steht und in allen Bereichen der Energiewende weiterhin Handlungs-

bedarf besteht, da die Zielerreichung kein Selbstläufer ist. In Tabelle 1-2 findet sich die detaillierte 

Betrachtung der einzelnen Indikatoren sowie deren Beurteilung mit Blick auf den Status quo, die 

Zielerreichung und die perspektivische Entwicklung.  
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Tabelle 1-1:  Zusammenfassende Gesamteinschätzung der Expertenkommission zum 

Stand der Energiewende zur Zielerreichung 2023/2024 sowie perspektivische Entwicklung der 

Indikatoren 

Dimension  Unterdimension  Indikator  
 

Energieversor-

gung 

 Strom    Entwicklung der absoluten Stromerzeugung aus erneuerbaren 

Energien (Kapitel 3.2) 
n

Ҧ 

    Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeugungskapazitäten  

(Kapitel 3.1) 

n

Ҧ 

    Entwicklung des Anteils erneuerbarer Energien am  

Bruttostromverbrauch (Kapitel 3.2) 

n

Ҧ 

  Stoffliche  

Energieträger 

 Grüner Wasserstoff (Kapitel 4.4) n

Ҩ 

 
 Energiesektor 

im Überblick 

 Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoendenergieverbrauch 

(Kapitel 2.1) 

n

Ҧ 

 
 Entwicklung des Endenergieverbrauchs (Kapitel 2.1) n

Ҧ 

Versorgungs- 
sicherheit  

sicherheit  

 

 Netze    Ausbau der Übertragungsnetze (Kapitel 3.4) n

ҩ 

    Digitalisierung (Kapitel 3.5) n

Ҧ 

    Umfang der erforderlichen Engpassmanagementmaßnahmen  

(Kapitel 3.4.1) 

n

ҩ 

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

Ҧ 

  Steuerbare  

Kraftwerke  
  Steuerbare Kraftwerke (Kapitel 6.1) n

Ҧ 

    Batteriespeicher (Kapitel 3.5.1) n

Ҧ 

Energiesicher-

heit 
 Diversifikation    Herfindahl Index für Erdgas (Kapitel 6.2) n

Ҧ 

 Zugang zu Roh-

stoffen  
  Nicht-energetische Ressourcen mit Relevanz für die Versorgung 

(Kapitel 6.3) 

n

Ҧ 
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Preiswürdig-

keit/ 

Wirtschaft- 

 Energieeffizienz   Endenergieproduktivität (Kapitel 2.1) n

Ҧ 

lichkeit    Wärmebedarf (Kapitel 5.1) n

Ҧ 

    Endenergieeffizienz im privaten Gebäudebereich (Kapitel 5.1) n

Ҧ 

  Energiekosten    Anteil der Letztverbraucherausgaben für Elektrizität am  

Bruttoinlandsprodukt (Kapitel 7.1) 

n

Ҧ 

    Energiestückkosten der Industrie in Deutschland (Kapitel 7.1) n

Ҧ 

    Durchschnittliche jährliche Energieausgaben privater Haushalte 

(Kapitel 7.1) 

n

Ҧ 

    Durchschnittlicher Strompreis privater Haushalte (Kapitel 7.1) n

ҩ 

Umweltverträg-

lichkeit 
 Treibhausgas 

emissionen 
  Reduktion der Treibhausgasemissionen (Kapitel 9.1) n

Ҧ 

    Kohleausstieg (Kapitel 3.3) n

Ҧ 

    Ausbau von Wärmepumpen (Kapitel 5.3) n

Ҧ 

    Elektromobilität (Kapitel 3.1.1) n

Ҧ 

  Umweltauswir-

kungen  
  Schadstoffemissionen (Kapitel 9.2) n

ҩ 

Gesellschaftli-

che Aspekte   
 Akzeptanz    Generelle Zustimmung zu den Zielen der Energiewende  

(Kapitel 8.2) 
n

Ҧ 

    Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der Energiewende  

(Kapitel 8.2) 

n

Ҧ 

    Erwartete persönliche Betroffenheit durch die Energiewende  

(Kapitel 8.2) 

n

Ҧ 

  Verteilungs-   Energiearmut (Kapitel 8.1) n

Ҧ 
  wirkungen  Energiekostenbelastung bezogen auf das Haushaltseinkommen 

(Kapitel 8.1) 

n

Ҧ 

    Energiekostenbelastung bezogen auf die gesamten  

Konsumausgaben (Kapitel 8.1) 

n

Ҧ 

Anmerkungen: 5ƛŜ ¦ƴǘŜǊŘƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǎŜƪǘƻǊ ƛƳ «ōŜǊōƭƛŎƪά ŜǊŦŀǎǎǘ ǊŜƭŜǾŀƴǘŜ LƴŘƛƪŀǘƻǊŜƴΣ ŘƛŜ ǎƛŎƘ ǿŜŘŜǊ ŘŜǊ ¦ƴǘŜǊŘƛπ
ƳŜƴǎƛƻƴ α{ǘǊƻƳά ƴƻŎƘ αStoffliche 9ƴŜǊƎƛŜǘǊŅƎŜǊά ȊǳƻǊŘƴŜƴ ƭŀǎǎŜƴΦ 5ŀƘŜǊ Ƙŀǘ ŘƛŜ 5ƛƳŜƴǎƛƻƴ α9ƴŜǊƎƛŜǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎά ŀƭǎ ŜƛƴȊƛƎŜ 
Ausnahme drei Unterdimensionen. 
Perspektive: (Leicht) steigende Pfeile deuten eine (leichte) Verbesserung an, (leicht) sinkende Pfeile eine (leichte) Verschlech-
terung. 
Quelle: Eigene Darstellung. 
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Tabelle 1-2:  Detaillierte Betrachtung der einzelnen Indikatoren zum Stand der Energie-

wende sowie perspektivische Entwicklung 

Un-

terdi

men-

sion 

 

 

Indikator Ampelfarbe und Perspektive 

Energieversorgung 

Strom 

 

Entwicklung der absoluten Stromerzeugung 
aus erneuerbaren Energien 

n Ҧ 

  

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ .ǊǳǧƻǎǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ ŀǳǎ ŜǊπ
ƴŜǳŜǊōŀǊŜƴ 9ƴŜǊƎƛŜƴ  
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ омл ¢²Ƙ ƛƳ WŀƘǊ нлнпΣ 
слл ¢²Ƙ нлол ό99D нлноΤ ½ǿƛǎŎƘŜƴȊƛŜƭŜ ƛƴ 
ŘŜǊ DǊŀŬƪ ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ нуп ¢²Ƙ όнлнпύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ ½ƛŜƭ ŘŜǎ 99D нлно ŜƛƴŜǊ 
.ǊǳǧƻǎǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ ǿǳǊŘŜ Ƴƛǘ нуп ¢²Ƙ 
ƴƛŎƘǘ ŜǊǊŜƛŎƘǘΣ ǿŀǎ ǳΦŀΦ ŀǳŦ Ŝƛƴ ǎŎƘǿŀŎƘŜǎ 
²ƛƴŘƧŀƘǊ ȊǳǊǸŎƪȊǳŦǸƘǊŜƴ ƛǎǘΦ 5ƛŜ 9ǊȊŜǳπ
ƎǳƴƎ ƭŀƎ ǳƳ у ҈ ǳƴǘŜǊ ŘŜƳ ½ƛŜƭǇŦŀŘΦ ¦Ƴ 
ŀǳŦ ŘŜƴ ½ƛŜƭǇŦŀŘ ŀǳŦȊǳǎŎƘƭƛŜǖŜƴΣ ƳǸǎǎŜƴ 
9ǊȊŜǳƎǳƴƎǎƪŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ ǎǘŀǊƪ ŀǳǎπ
ƎŜōŀǳǘ ǿŜǊŘŜƴΦ 
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Entwicklung der absoluten EE-Stromerzeu-
gungskapazitäten 

n Ҧ 

  

Messgröße: Installierte Leistungen Photo-
voltaik, Windenergie an Land und 
Windenergie auf See in GW 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ƴŀŎƘ 99D 

нлноΥ 

tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪ уу D² όнлнпύΣ нмр D² όнлолύ 

²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜŀƴƭŀƎŜƴ ŀƴ [ŀƴŘ сф D² 

όнлнпύΣ ммр D² όнлолΤ ½ǿƛǎŎƘŜƴȊƛŜƭŜ ƛƴ ŘŜǊ 

DǊŀŬƪ ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘύΤ  

²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜŀƴƭŀƎŜƴ ŀǳŦ {ŜŜ ƳƛƴŘŜǎǘŜƴǎ 
ол D² ōƛǎ нлол ό²ƛƴŘ{ŜŜDύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ нлнпΥ 
tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪ ффΣу D² 
²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ  
 π ŀƴ [ŀƴŘ соΣс D² 
 π ŀǳŦ {ŜŜ фΣн D² 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ŘŜǊ 
tƘƻǘƻǾƻƭǘŀƛƪ ƭŀƎ 9ƴŘŜ ŘŜǎ WŀƘǊŜǎ нлнп ǸōŜǊ 
ŘŜƳ ½ƛŜƭ ŘŜǎ 99D нлноΣ ƴŀŎƘ ŜƛƴŜƳ !ǳǎōŀǳ 
ǳƳ мсΣт D² ƛƳ WŀƘǊ нлнпΦ 5ƛŜ ²ƛƴŘŜƴŜǊπ
ƎƛŜ ŀƴ [ŀƴŘ ŜǊŦǳƘǊ ƛƴ нлнп ŜƛƴŜƴ ½ǳǿŀŎƘǎ 
Ǿƻƴ ƴǳǊ нΣс D² όлΣп D² ǿŜƴƛƎŜǊ ŀƭǎ ƛƳ 
±ƻǊƧŀƘǊύΦ 5ƛŜ ²ƛƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ŀǳŦ {ŜŜ ǿǳŎƘǎ 
ƘƛƴƎŜƎŜƴ ǳƳ лΣт D² ς ǎŜƛǘ нлнл ŘŜǊ ƎǊǀǖǘŜ 
½ǳōŀǳ ς ǳƴŘ ƛǎǘ ŘŀƳƛǘ ŀǳŦ ŘŜƳ ½ƛŜƭǇŦŀŘΦ 
!ǳŦƎǊǳƴŘ ǾŜǊȊǀƎŜǊǘŜǊ bŜǘȊŀƴōƛƴŘǳƴƎ ǿƛǊ 
Řŀǎ ½ƛŜƭ Ǿƻƴ ол D² ²ƛƴŘƭŜƛǎǘǳƴƎ ŀǳŦ {ŜŜ 
ǾƻǊŀǳǎǎƛŎƘǘƭƛŎƘ ŜǊǎǘ ƛƳ WŀƘǊ нлон ŜǊǊŜƛŎƘǘ 
ǿŜǊŘŜƴΦ нлнп ŜǊƎƛƴƎŜƴ ƭŀǳǘ CŀŎƘŀƎŜƴǘǳǊ 
²ƛƴŘ ур ҈ ƳŜƘǊ DŜƴŜƘƳƛƎǳƴƎŜƴ ŦǸǊ 
²ƛƴŘπŜƴŜǊƎƛŜŀƴƭŀƎŜƴ ŀƭǎ ƛƳ WŀƘǊ ȊǳǾƻǊΦ 
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Entwicklung des Anteils erneuerbarer Ener-
gien am Bruttostromverbrauch 

n Ҧ 

 

Messgröße: Anteil erneuerbarer Energien 
am Bruttostromverbrauch in % 
Zielsetzung: mind. 80 % in 2030 (EEG 2023) 
Status quo: 54 % (2024) 
.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 ǸōŜǊ р tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƧŅƘǊƭƛŎƘ ƴǀǝƎΦ LƳ 
ǾŜǊƎŀƴƎŜƴŜƴ WŀƘǊ ōŜǘǊǳƎ ŘƛŜ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎ 
ƴǳǊ мΣм tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ όƛƴ ŜƛƴŜƳ ǎŎƘǿŀπ
ŎƘŜƴ ²ƛƴŘƧŀƘǊύ ǳƴŘ ƭƛŜƎǘ ǎƻƳƛǘ ŘŜǳǘƭƛŎƘ 
ǳƴǘŜǊ ŘŜǊ ƴƻǘǿŜƴŘƛƎŜƴ {ǘŜƛƎŜǊǳƴƎΦ 

 

 

Stoff-
liche 
Ener-
gieträ
ger 

 

(Grüner) H2 n Ҩ 

Messgröße: Elektrolyseleistung [GW].  
Zielsetzung: mind. 10 GW heimische Elekt-
rolysekapazität in 2030 (Nationale 
Wasserstoffstrategie (NWS)) 
Status quo: Installierte Leistung betrug 160 
MW im Juni 2025; Projekte mit Status 
αCL5κLƳ .ŀǳέ bis 2030 (Stand: 06/2025): 1,2 
GW 
Beurteilung: Die Zielerreichung für das Jahr 
2030 dürfte gegeben der dafür nötigen 
Wachstumsraten nicht mehr realistisch sein. 
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  Ener-

giese
ktor 
im 
Über-
blick 

 

 

 

 

 

 

 

Entwicklung des Anteils der EE am Bruttoen-
denergieverbrauch                         

n Ҧ 

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 όw95Σ нллфύΤ пм % 
bis 2030 (NECP 2024, S.345; EU-weit 42,5 % 
nach RED IIIΣ нлно) 
Status quo: 21,6 % (2023), 22,4 % (2024) 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ ½ƛŜƭ ŦǸǊ нлнл ƴŀŎƘ ŘŜǊ ŀƭǘŜƴ 
w95 ǿǳǊŘŜ ȊǿŀǊ ŜǊǊŜƛŎƘǘΣ ƧŜŘƻŎƘ ƭƛŜƎǘ ŘƛŜ 
9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŦǸǊ ŘƛŜ WŀƘǊŜ ŘŀƴŀŎƘ ƴƛŎƘǘ ŀǳŦ 
ŘŜƳ tŦŀŘ όнтΣу ҈ ƛƳ WŀƘǊ нлнпύ ȊǳǊ 9ǊǊŜƛπ
ŎƘǳƴƎ ŘŜǎ ½ƛŜƭǎ ŦǸǊ нлолΦ 5ŜǊ ƎŜǎǝŜƎŜƴŜ 
!ƴǘŜƛƭ ŀƴ 9ǊƴŜǳŜǊōŀǊŜƴ ƭŅǎǎǘ ǎƛŎƘ ǾƻǊ ŀƭƭŜƳ 
ŀǳŦ ŘƛŜ CƻǊǘǎŎƘǊƛǧŜ ƛƴ ŘŜǊ {ǘǊƻƳŜǊȊŜǳƎǳƴƎ 
ȊǳǊǸŎƪŦǸƘǊŜƴΣ ǿŅƘǊŜƴŘ ƛƴ ŀƴŘŜǊŜƴ {ŜƪǘƻǊŜƴ 
ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƴ ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ 
ƴƛŜŘǊƛƎ ƛǎǘΦ 9ȄƪƭǳǎƛǾŜ {ǘǊƻƳπ ǳƴŘ CŜǊƴǿŅǊƳŜ 
ƭƛŜƎǘ ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƴ ōŜƛ 
мнΣо ҈ ƛƳ WŀƘǊ нлнп ƛƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ȋǳ уΣр ҈ 
ƛƳ WŀƘǊ нллуΣ ǿŅƘǊŜƴŘ ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ Ǿƻƴ 
{ǘǊƻƳπ ǳƴŘ CŜǊƴǿŅǊƳŜ ƛƳ ½ŜƛǘǊŀǳƳ нллу ς 
нлнп ƪƻƴǎǘŀƴǘ ōŜƛ нр ҈ ƭƛŜƎǘΦ  
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Entwicklung des Energieverbrauchs n Ҧ 

 

Messgröße: Endenergieverbrauch in TWh 
(Letztverbrauch exklusive Umwandlungs- 
und Übertragungsverluste im Energiesystem 
und nicht-energetischer Verbrauch) 
Zielsetzung: πнсΣр ҈ ƎƎǸΦ нллу κ мΦуст ¢²Ƙ 
ƛƳ WŀƘǊ нлол ǳƴŘ πпр ҈ ōƛǎ нлпр ό9ƴ9ŦD 
нлноΣ Ϡп !ōǎΦ мΦмύ  
Status quo: 2.254,6 ¢²Ƙ όнлнпύ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ǿŀǊ 
нлнп ǳƳ мнΣо ҈ ƴƛŜŘǊƛƎŜǊ ŀƭǎ нллу όπмп ҈ 
ŦǸǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜ ǇǊƻ YƻǇŦύ ǳƴŘ ǎƻƳƛǘ ŀǳŦ ŘŜƳ 
¢ƛŜŦǎǘŀƴŘ ǎŜƛǘ нллуΦ .Ŝƛ ƭƛƴŜŀǊŜǊ LƴǘŜǊǇƻƭŀπ
ǝƻƴ ŘŜǎ ½ƛŜƭǎ ŦǸǊ нлол ōŜƎƛƴƴŜƴŘ ƛƳ WŀƘǊ 
нллу ǿŅǊŜ ŦǸǊ нлнп ƧŜŘƻŎƘ ŜƛƴŜ {ŜƴƪǳƴƎ ǳƳ 
мфΣо ҈ ŀǳŦ нΦлтр ¢²Ƙ ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛŎƘ ƎŜǿŜǎŜƴΦ 
!ǳǖŜǊŘŜƳ ƛǎǘ ŘŜǊ ƎŜǎǳƴƪŜƴŜ ±ŜǊōǊŀǳŎƘ Ȋǳ 
ŜƛƴŜƳ ¢Ŝƛƭ ŀǳŦ ŘƛŜ /ƻǊƻƴŀπ ǳƴŘ 9ƴŜǊƎƛŜǇǊŜƛǎπ
ƪǊƛǎŜƴ ǎƻǿƛŜ ŀǳŦ ƳƛƭŘŜ ²ƛƴǘŜǊ 
ȊǳǊǸŎƪȊǳŦǸƘǊŜƴ ǳƴŘ ƴƛŎƘǘ ŀƭƭŜƛƴ ŀǳŦ ǎǘǊǳƪǘǳπ
ǊŜƭƭŜ ±ŜǊŅƴŘŜǊǳƴƎŜƴΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ 5ŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ōŜπ
ǎǝƳƳǘ ǎƛŎƘ ŘǳǊŎƘ ǾƛŜƭŦŅƭǝƎŜ CŀƪǘƻǊŜƴΦ 
bŜōŜƴ ƘǀƘŜǊŜǊ 9ŶȊƛŜƴȊ ƻŘŜǊ ŜƴŜǊƎƛŜǎǇŀπ
ǊŜƴŘŜƴ ±ŜǊōǊŀǳŎƘǎƳǳǎǘŜǊƴ ƪŀƴƴ ŀǳŎƘ ŜƛƴŜ 
ǎŎƘǿŀŎƘŜ ǿƛǊǘǎŎƘŀƊƭƛŎƘŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ǳƴŘ 
²ƛǧŜǊǳƴƎ ŘŜƴ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ǊŜŘǳπ
ȊƛŜǊŜƴΦ {ƻƳƛǘ ƛǎǘ ŘƛŜ !ǳǎǎŀƎŜƪǊŀƊ ŘƛŜǎŜǎ 
LƴŘƛƪŀǘƻǊǎ ŦǸǊ ŘŜƴ {ǘŀƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ 
ōŜǎŎƘǊŅƴƪǘΦ 
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Versorgungssicherheit 

Netze 

 

Ausbau der Übertragungsnetze n ҩ 

 

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 нлнпΥ !ōǿŜƛŎƘǳƴƎ оΦлму YƛƭƻƳŜπ
ǘŜǊ όōƛǎƘŜǊ DŜǎŀƳǝƴōŜǘǊƛŜōƴŀƘƳŜ Ǿƻƴ 
±ƻǊƘŀōŜƴ Ƴƛǘ [ŅƴƎŜ Ǿƻƴ нΦлпу YƛƭƻƳŜǘŜǊƴΣ 
tƭŀƴǿŜǊǘ όнлмо ŦǸǊ 9ƴ[!D ǳƴŘ нлмс ŦǸǊ 
..tƭDύΥ рΦлсс 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 ȊǳƳƛƴŘŜǎǘ ƛƴ ŘŜǊ ƪǳǊȊŜƴ CǊƛǎǘ 
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 Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ {ƳŀǊǘ aŜǘŜǊκ {ƳŀǊǘ aŜπ
ǘŜǊ wƻƭƭƻǳǘ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ όϠ пр aǎōDύ  
Verbraucher: 20 % Ende 2025, zweijährig 
mind. 90 % bei NeuinbetriebnaƘmen, Ende 
2032 mind. 90 % aller Lokationen 
Erzeuger: zweijährig mind. 90 % bei Neuin-
betriebnahmen, Ende 2032 mind. 90 % der 
installierten Leistung 
 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 
±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊ нлноκнпκнрόvнύΥ фΣм ҈κ 
моΣф ҈κмсΣп ҈ 
9ǊȊŜǳƎŜǊ нлноΥ мΣп ҈ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 
Lƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ǿǳǊŘŜƴ ƴǳǊ ōŜƛ ǿŜƴƛπ
ƎŜƴ ±ŜǊōǊŀǳŎƘŜǊƴ {ƳŀǊǘ aŜǘŜǊ ŜƛƴƎŜōŀǳǘΦ 
5ƛŜ 9ǊŦǸƭƭǳƴƎ ŘŜǎ ƪǳǊȊŦǊƛǎǝƎŜƴ нл ҈π½ƛŜƭǎ 
όнлнрύ ƛǎǘ ƳǀƎƭƛŎƘΣ ŀōŜǊ ƴƛŎƘǘ ǎƛŎƘŜǊΦ 
 
 
 
 
 
 

 

 

0

20

40

60

80

100

2
3

2
4

2
5

 (
Q

2
)

2
6

2
7

2
8

2
9

3
0

3
1

3
2A

n
te

il 
e
in

g
e
b
a

u
te

r 
S

m
a

rt
 M

e
te

r
b
e
i 
V

e
rb

ra
u
c
h
e
rn

 i
n
 P

ro
z
e
n
t

Jahr

Verlauf Ziel



   

 

80 

 

 

Umfang der erforderlichen Engpassmanage-
mentmaßnahmen 

n ҩ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ {ǳƳƳŜ ŘŜǊ ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛŎƘŜƴ 9ƛƴπ
ǎǇŜƛǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ŀƴ ƪƻƴǾŜƴǝƻƴŜƭƭŜǊ ǳƴŘ 
ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜǊ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎǎƭŜƛǎǘǳƴƎ ȊǳǊ .ŜƘŜπ
ōǳƴƎ Ǿƻƴ bŜǘȊŜƴƎǇŅǎǎŜƴ ώD²Ƙ ǇǊƻ WŀƘǊϐ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻ нлнпΥ мтΦомс D²Ƙ ǇǊƻ WŀƘǊ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ¦ƴȊǳƭŅƴƎƭƛŎƘƪŜƛǘ ŘŜǊ bŜǘπ
ȊƛƴŦǊŀǎǘǊǳƪǘǳǊ ǎǇƛŜƎŜƭǘ ǎƛŎƘ ƛƴ ŘŜƴ 
ŜǊŦƻǊŘŜǊƭƛŎƘŜƴ 9ƛƴǎǇŜƛǎŜǊŜŘǳȊƛŜǊǳƴƎŜƴ ǿƛπ
ŘŜǊΣ ŘƛŜ ς ƴŀŎƘ ŜƛƴŜƳ ƴŜǳŜƴ {ǇƛǘȊŜƴǿŜǊǘ ƛƳ 
WŀƘǊ нлно ς ƛƳ WŀƘǊ нлнп ǿƛŜŘŜǊ Ŝǘǿŀǎ Ȋǳπ
ǊǸŎƪƎŜƎŀƴƎŜƴ ǎƛƴŘΦ 
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 Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜǊ !ǳǎŦŀƭƭ ŘŜǊ 
{ǘǊƻƳπ ōȊǿΦ DŀǎǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎ ǇǊƻ WŀƘǊ ƛƴ aƛπ
ƴǳǘŜ ǇǊƻ YǳƴŘŜΦ 
!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 
DŀǎǾŜǊǎƻǊƎǳƴƎǎǳƴǘŜǊōǊŜŎƘǳƴƎŜƴ ǾƻƭƭǎǘŅƴπ
ŘƛƎΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ ммΣт {ǘǊƻƳ ǳƴŘ мΣрр Dŀǎ όнлнпύ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ {!L5L ŦǸǊ {ǘǊƻƳ ǳƴŘ Dŀǎ 
ƭƛŜƎǘ ŀǳŦ ŜƛƴŜƳ ƴƛŜŘǊƛƎŜƴ bƛǾŜŀǳΦ 5ŜǊ ²ŜǊǘ 
ŦǸǊ {ǘǊƻƳ ǎƻƎŀǊ ǳƴǘŜǊƘŀƭō ŘŜǊ 5ǳǊŎƘπ
ǎŎƘƴƛǧǎǿŜǊǘŜ нлммπнлнп ǳƴŘ ŜǊ ƛǎǘ ŀǳŎƘ ƛƳ 
±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ƴƛǘ bŀŎƘōŀǊƭŅƴŘŜǊƴ ƎŜǊƛƴƎ όнлнлΥ 
мн π су ƳƛƴκYǳƴŘŜύΦ 
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Steu-
erbar
e 
Leis-
tung 

 

Steuerbare Kraftwerkskapazitäten  n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ŘŜǊ ŀƴ Řŀǎ 
ŘŜǳǘǎŎƘŜ {ǘǊƻƳƴŜǘȊ ŀƴƎŜǎŎƘƭƻǎǎŜƴŜƴ YǊŀƊπ
ǿŜǊƪǘŜ ώD²ϐ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ wǸŎƪƎŀƴƎ ŘŜǊ [ŜƛǎǘǳƴƎ Ǿƻƴ млф 
D² όнлмрύ ŀǳŦ ǳƴǘŜǊ ул D² όнлнуύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ ǸōŜǊ Řŀǎ Y²YD ƎŜŦǀǊŘŜǊǘŜ 
YǊŀƊǿŜǊƪǎƴŜǳōŀǳ ƎƭŜƛŎƘǘ ŘŜƴ wǸŎƪōŀǳ ƴǳǊ 
ǘŜƛƭǿŜƛǎŜ ŀǳǎΦ 5ŀƘŜǊ ƛǎǘ ŘƛŜ YǊŀƊǿŜǊƪǎǎǘǊŀǘŜπ
ƎƛŜ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎǊŜƎƛŜǊǳƴƎ Ŝƛƴ ǎƛƴƴǾƻƭƭŜǊ 
!ƴǎŀǘȊΣ ǳƳ ƘƛŜǊ ƎŜƎŜƴȊǳǎǘŜǳŜǊƴΦ  
IƛƴǿŜƛǎΥ 5ǳǊŎƘ ŘŜƴ !ǳǎǎǝŜƎ ŀǳǎ ŘŜǊ YŜǊƴπ
ŜƴŜǊƎƛŜ ǳƴŘ ŘŜƴ YƻƘƭŜŀǳǎǎǝŜƎ ƎŜƘǘ ŘƛŜ 
ŜƛƴƭŀǎǘōŀǊŜ YǊŀƊǿŜǊƪǎƪŀǇŀȊƛǘŅǘ ȊǳǊǸŎƪΦ {ȅǎπ
ǘŜƳŘƛŜƴƭƛŎƘŜ [ƻƪŀƭƛǎƛŜǊǳƴƎǎǎƛƎƴŀƭŜ ŦǸǊ 
bŜǳōŀǳƪǊŀƊǿŜǊƪŜ ŦŜƘƭŜƴ ōƛǎƘŜǊΦ 

 

Batteriespeicher n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ .ŀǧŜǊƛŜπ
ǎǇŜƛŎƘŜǊ όD²ύ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ YŜƛƴŜ ǇƻƭƛǝǎŎƘŜ ½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΤ 
±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ƴƛǘ b9tΥ нлот ό!ύΥ утΣу D²  
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ ммΣт D² ό9ƴŘŜ нлнпύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ Lƴ ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ƪƻƴƴǘŜƴ 
ƘƻƘŜ ²ŀŎƘǎǘǳƳǎǊŀǘŜƴ ŜǊȊƛŜƭǘ ǿŜǊŘŜƴΣ ǎƻ 
Řŀǎǎ ŘƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ ŘŜǊ .ŀǧŜǊƛŜπ
ǎǇŜƛŎƘŜǊ 9ƴŘŜ ŘŜǎ WŀƘǊŜǎ нлнп ƪƴŀǇǇ Řŀǎ 
ŘƻǇǇŜƭǘŜ ŘŜǊ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜƴ tǳƳǇǎǇŜƛŎƘŜǊπ
ƭŜƛǎǘǳƴƎ ōŜǘǊŅƎǘΦ ¦Ƴ нлот ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ 
YŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ƛƴ ŘŜǊ DǊǀǖŜƴƻǊŘƴǳƴƎ ŘŜǎ b9t 
Ȋǳ ŜǊǊŜƛŎƘŜƴΣ ǎƛƴŘ ƧŅƘǊƭƛŎƘŜ ²ŀŎƘǎǘǳƳǎǊŀπ
ǘŜƴ Ǿƻƴ ǳƳ ŘƛŜ мр tǊƻȊŜƴǘ ƴǀǝƎΣ ǿŜƭŎƘŜ ƛƴ 
ŘŜƴ ƭŜǘȊǘŜƴ WŀƘǊŜƴ ǿŜƛǘ ǸōŜǊǘǊƻũŜƴ ǿǳǊπ
ŘŜƴΦ  
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Energiesicherheit 

Diver-
sifika-
tion  

 

Import-Diversifikation n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ IŜǊŬƴŘŀƘƭπIƛǊǎŎƘƳŀƴƴπLƴŘŜȄ 
όIILύ ŦǸǊ 9ǊŘƎŀǎƛƳǇƻǊǘŜ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ƛŜ LƳǇƻǊǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ ŘŜǊ 
9ǊŘƎŀǎƭƛŜŦŜǊǳƴƎŜƴ ƴŀŎƘ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ƛǎǘ Ȋǳπ
ƭŜǘȊǘ ŀƴƎŜǎǝŜƎŜƴ ǳƴŘ ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ 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 

 
Zu-
gang 
zu 
Roh-
stoffe
n 

 

 

  

 

bƛŎƘǘπŜƴŜǊƎŜǝǎŎƘŜ wŜǎǎƻǳǊŎŜƴ Ƴƛǘ wŜƭŜǾŀƴȊ 
ŦǸǊ ŘƛŜ ±ŜǊǎƻǊƎǳƴƎ 

n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ƎǊǀǖǘŜƴ ŘǊŜƛ CǀǊŘŜǊπ
ƭŅƴŘŜǊ ŀƴ ŘŜǊ ƎŜǎŀƳǘŜƴ ǿŜƭǘǿŜƛǘŜƴ 
CǀǊŘŜǊǳƴƎ ƛƴ ҈Φ 
{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 ŀǳŦ ŘŜǊ CǀǊŘŜǊŜōŜƴŜ 
ŀǳŦΣ ŘƛŜ ǎƛŎƘ Ƴƛǘ !ǳǎƴŀƘƳŜ Ǿƻƴ DǊŀǇƘƛǘ ǎƻπ
ƎŀǊ ǾŜǊǎǘŅǊƪǘ ƘŀǘΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ƘƻƘŜ aŀǊƪǘƪƻƴȊŜƴǘǊŀǝƻƴ 
ǎǘŜƭƭǘ Ŝƛƴ ŜǊƘŜōƭƛŎƘŜǎ wƛǎƛƪƻ ŘŀǊΣ Řŀ ŜƛƴȊŜƭƴŜ 
[ŅƴŘŜǊ ŘƛŜ aǀƎƭƛŎƘƪŜƛǘ ƘŀōŜƴΣ 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
ŀƴǎǇǊǳŎƘŜƴΦ  
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Preiswürdigkeit/Wirtschaftlichkeit 
Ener-
gieeff
izienz 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

 

Steigerung der Endenergieproduktivität n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜπ
ǇǊƻŘǳƪǝǾƛǘŅǘ ǇǊƻ WŀƘǊ ƛƳ ½ŜƛǘǊŀǳƳ нллу ōƛǎ 
ȊǳƳ ŀƪǘǳŜƭƭŜƴ .ŜǊƛŎƘǘǎƧŀƘǊ ŘŜŬƴƛŜǊǘ ŀƭǎ ǊŜŀπ
ƭŜǎ .ǊǳǧƻƛƴƭŀƴŘǎǇǊƻŘǳƪǘ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ ŘǳǊŎƘ ŘŜƴ 
ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊπ 
ōŜǊŜƛƴƛƎǘŜƴ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ 
ώнлнлŜǊ9¦w κ DƛƎŀƧƻǳƭŜϐΦ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ ŎŀΦ рру ϵκDW ōƛǎ нлолΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ƛŜ 9ƴŘŜƴŜǊƎƛŜǇǊƻŘǳƪǝǾƛǘŅǘ ōŜπ
ǘǊŅƎǘ ƛƳ WŀƘǊ нлнп пнсϵκDWΦ 5ƛŜǎ ƛǎǘ ǎƻƎŀǊ 
Ŝƛƴ ƭŜƛŎƘǘŜǊ wǸŎƪƎŀƴƎ ƛƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ ȊǳƳ ±ƻǊπ
ƧŀƘǊΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŀǎ Ǿƻƴ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎǊŜƎƛŜǊǳƴƎ 
ƎŜǎŜǘȊǘŜ ½ƛŜƭ ǎŎƘǊŜƛōǘ ŦǸǊ нлол ŜƛƴŜ 9ƴŘŜƴŜǊπ
ƎƛŜǇǊƻŘǳƪǝǾƛǘŅǘ Ǿƻƴ ǊǳƴŘ рру ϵκDW ǾƻǊΦ 
!ǳŦƎǊǳƴŘ ŘŜǎ ƧǸƴƎǎǘŜƴ wǸŎƪƎŀƴƎǎ ǳƴŘ ŘŜǊ 
9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ƛƴ ŘŜƴ ±ƻǊƧŀƘǊŜƴ ƛǎǘ ŘƛŜ 9ǊǊŜƛπ
ŎƘǳƴƎ ǳƴǿŀƘǊǎŎƘŜƛƴƭƛŎƘŜǊ ƎŜǿƻǊŘŜƴΦ 

 

  

Reduktion des Wärmebedarfs  n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ ¢ŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜǊ 9ƴŘŜƴŜǊπ
ƎƛŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ŦǸǊ wŀǳƳǿŅǊƳŜΣ 
tǊƻȊŜǎǎǿŅǊƳŜΣ ²ŀǊƳǿŀǎǎŜǊ ǳƴŘ YǸƘƭǳƴƎ ƛƴ 
ŘŜƴ {ŜƪǘƻǊŜƴ LƴŘǳǎǘǊƛŜΣ DI5 ǳƴŘ IŀǳǎƘŀƭǘŜ 
ƛƴ ¢²Ƙ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜ ²ŅǊπ
ƳŜōŜŘŀǊŦ ǎŀƴƪ ƛƳ WŀƘǊ нлн4 ŀǳŦ мΦо67 ¢²ƘΦ 
5ƛŜǎ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘ ŜƛƴŜƳ wǸŎƪƎŀƴƎ ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ 
рΣс ҈ ƎŜƎŜƴǸōŜǊ ŘŜƳ Jahr 2022, und liegt 
etwa auf dem Niveau des ±ƻǊƧŀƘǊesΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜ ²ŅǊπ
ƳŜōŜŘŀǊŦ ƛǎǘ ƛƳ .ŜǘǊŀŎƘǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ǎŜƛǘ 
нлмм ǳƳ у ҈ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ  
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Steigerung der Endenergieeffizienz im priva-
ten Gebäudebereich  

n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ ¢ŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜǊ wŀǳƳπ
ǿŅǊƳŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƴ ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜƴ ƛƴ 
ƪ²ƘκǉƳ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊōŜǊŜƛƴƛƎǘŜ 
wŀǳƳǿŅǊƳŜǾŜǊōǊŀǳŎƘ ƛƳ ǇǊƛǾŀǘŜƴ DŜōŅǳπ
ŘŜǎŜƪǘƻǊ ǎŀƴƪ ƛƳ WŀƘǊ нлн4 ŀǳŦ 
мнл ƪ²ƘκǉƳ ό2023: 121 kWh/qm; нлннΥ 
мну ƪ²ƘκǉƳύΦ 5ƛŜǎ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘ in etwa ŘŜƳ 
Wert des ±ƻǊƧŀƘǊesΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ wŀǳƳǿŅǊƳŜōŜŘŀǊŦ ǇǊƻ 
vǳŀŘǊŀǘƳŜǘŜǊ ƛƳ ǇǊƛǾŀǘŜƴ {ŜƪǘƻǊ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ ƛƳ 
.ŜƻōŀŎƘǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ǎŜƛǘ нлмм ǾŜǊǊƛƴƎŜǊǘ 
όπ т ҈ύΣ ƧŜŘƻŎƘ ƭŅǎǎǘ ǎƛŎƘ ƪŜƛƴŜ ƪƭŀǊŜ ǎǘǊǳƪǘǳπ
ǊŜƭƭŜ wŜŘǳƪǝƻƴ ŜǊƪŜƴƴŜƴΦ DƭŜƛŎƘȊŜƛǝƎ Ǝƛōǘ 
Ŝǎ ŜƛƴŜƴ ¢ǊŜƴŘ Ȋǳ ǎǘŜƛƎŜƴŘŜƴ ²ƻƘƴƅŅŎƘŜƴΦ 

 
 

Ener-
gieko
sten 

 

Letztverbraucherausgaben für Elektrizität 
am Bruttoinlandsprodukt n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƎƎǊŜƎƛŜǊǘŜ [ŜǘȊǘǾŜǊōǊŀǳŎƘŜǊπ
ŀǳǎƎŀōŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ ŘǳǊŎƘ Řŀǎ 
.ǊǳǧƻƛƴƭŀƴŘǎǇǊƻŘǳƪǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ 5ŜǊ LƴŘƛƪŀǘƻǊ Ƴƛǎǎǘ ŘƛŜ .Ŝƭŀǎπ
ǘǳƴƎ ŘǳǊŎƘ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ [ŜǘȊǘǾŜǊōǊŀǳŎƘŜǊπ
ŀǳǎƎŀōŜƴ ŦǸǊ 9ƭŜƪǘǊƛȊƛǘŅǘ ŀƳ .Lt ƭƛŜƎǘ ōŜƛ нΣр 
҈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. Seit 2022 ist 
er jedoch bis auf 2,5 % gestiegen. 
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Energiestückkosten der Industrie in 
Deutschland n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ŘŜǊ LƴŘǳǎǘπ
ǊƛŜ ŘŜŬƴƛŜǊǘ ŀƭǎ YƻǎǘŜƴ ŦǸǊ 9ƴŜǊƎƛŜ ŘƛǾƛŘƛŜǊǘ 
ŘǳǊŎƘ ²ŜǊǘǎŎƘǀǇŦǳƴƎ ώ҈ϐΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ŘŜǊ 
ŘŜǳǘǎŎƘŜƴ LƴŘǳǎǘǊƛŜ ǎƛƴŘ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ƎŜπ
ƳŅǖ ƴŜǳŜǊ .ŜǊŜŎƘƴǳƴƎ ŀǳŦ млΣп ҈ ƎŜǎǝŜƎŜƴ 
ǳƴŘ нлно ŀǳŦ фΣп ҈ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ǎƛƴŘ ƛƳ 
½ŜƛǘǊŀǳƳ нллу ōƛǎ нлнл ǳƳ ŎŀΦ н tǊƻȊŜƴǘπ
ǇǳƴƪǘŜ ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ !ǳŦƎǊǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƪǊƛǎŜ 
ǎƛƴŘ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǎǘǸŎƪƪƻǎǘŜƴ ƛƴ ŘŜƴ WŀƘǊŜƴ ŀō 
нлнм ƎŜǎǝŜƎŜƴ ǳƴŘ ƭƛŜƎŜƴ ƛƳƳŜǊ ƴƻŎƘ 
ƻōŜǊƘŀƭō ŘŜǎ ŦǊǸƘŜǊŜƴ bƛǾŜŀǳǎΦ 

 

  

Durchschnittliche jährliche Energieausgaben 
privater Haushalte  n Ҧ 

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 
sind im Jahr 2023 auf 3.631 Euro gestiegen, 
was einen Rückgang im Vergleich zum Vor-
jahr in Richtung früherer Werte darstellt. 
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 stark angestiegen. Dennoch 
befinden sie sich auf einem moderaten Ni-
veau und in den nächsten Jahren ist 
zumindest eine leichte Entspannung zu er-
warten. 
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 Mio. verringert. Die Zeitreihe ab dem 
Jahr 2020 ist somit nur bedingt vergleichbar 
mit den Daten bis 2019, was grafisch durch 
die Unterbrechung der Kurve dargestellt ist. 
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Durchschnittlicher Strompreis privater 
Haushalte n ҩ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘŜǊ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎ 
ǇǊƛǾŀǘŜǊ IŀǳǎƘŀƭǘŜ ώŎǘκƪ²ƘϐΦ 
!ǳǎǎŀƎŜΥ bŀŎƘ ƘƻƘŜƴ ƪǊƛǎŜƴōŜŘƛƴƎǘŜƴ tǊŜƛǎπ
ǎǘŜƛƎŜǊǳƴƎŜƴ ƛƴ ŘŜƴ WŀƘǊŜƴ нлнн ǳƴŘ нлно 
ǎƛƴŘ ŘƛŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ƛƴ ŘŜƴ WŀƘǊŜƴ нлнп ǳƴŘ 
нлнр ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ƛǎǘ Řŀǎ bƛǾŜŀǳ Ƙǀπ
ƘŜǊ ŀƭǎ ǾƻǊ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜƪǊƛǎŜΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ŦǸǊ ǇǊƛǾŀǘŜ 
IŀǳǎƘŀƭǘŜ ǎƛƴŘ ƛƳ ŜǳǊƻǇŅƛǎŎƘŜƴ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ 
ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ ƘƻŎƘΦ 

 
Umweltverträglichkeit 

Treib-
hausg
asemi
ssio-
nen 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  

 

Reduktion der Treibhausgasemissionen   n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ 5ƛŜ ƎŜǎŀƳǘŜƴ ŀǳǎƎŜǎǘƻǖŜƴŜƴ 
¢ǊŜƛōƘŀǳǎƎŀǎŜƳƛǎǎƛƻƴŜƴ όƻƘƴŜ [¦[¦/Cύ 
ώaƛƻΦ ǘ /hнπ&ǉǳΦϐ 
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 нлнп ŜƛƴƎŜƘŀƭπ
ǘŜƴΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ǎŜƪǘƻǊǸōŜǊƎǊŜƛŦŜƴŘŜ ½ƛŜƭŜǊπ
ǊŜƛŎƘǳƴƎ ǿǳǊŘŜ ŘǳǊŎƘ {ƻƴŘŜǊŜũŜƪǘŜ 
ό/ƻǊƻƴŀ ƛƴ нлнлΣ DŀǎǇǊŜƛǎƪǊƛǎŜ ƛƴ 
нлннκнлноύ ǎƻǿƛŜ ŘǳǊŎƘ ŜƛƴŜ ŘŜǳǘƭƛŎƘŜ 
«ōŜǊŜǊŦǸƭƭǳƴƎ ƛƳ {ŜƪǘƻǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿƛǊǘǎŎƘŀƊ 
ŜǊƳǀƎƭƛŎƘǘΦ 9ƛƴȊŜƭƴŜ {ŜƪǘƻǊŜƴ ǿƛŜ ±ŜǊƪŜƘǊ 
ǳƴŘ DŜōŅǳŘŜ ǎƛƴŘ ŀōŜǊ ƴƻŎƘ ƴƛŎƘǘ ŀǳŦ ŘŜƳ 
ƴƻǘǿŜƴŘƛƎŜƴ aƛƴŘŜǊǳƴƎǎǇŦŀŘΦ  
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Kohleausstieg n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ LƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ Ǿƻƴ YƻƘƭŜπ
ƪǊŀƊǿŜǊƪŜƴ αƛƳ aŀǊƪǘϦ 
½ƛŜƭǎŜǘȊǳƴƎΥ .ƛǎ нлннΥ ол D²Τ  
ōƛǎ нлолΥ мтD²Τ  
!ǳǎǎǝŜƎ ōƛǎ ǎǇŅǘŜǎǘŜƴǎ нлоу 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ aƛǧŜ нлнр ōŜǘǊǳƎ ŘƛŜ YŀǇŀȊƛǘŅǘ 
ƛƳ aŀǊƪǘ ноΣр D² 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ aƛǘ ŘŜƳ !ǳǎƭŀǳŦŜƴ ŘŜǊ YǊƛǎŜƴπ
ƳŀǖƴŀƘƳŜƴ ǿǳǊŘŜ Řŀǎ ½ƛŜƭƴƛǾŜŀǳ ŦǸǊ ŘƛŜ 
YŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ Ǿƻƴ YƻƘƭŜƪǊŀƊǿŜǊƪŜƴ ƛƴ ŘŜƴ 
WŀƘǊŜƴ нлнп ǳƴŘ нлнр ǿƛŜŘŜǊ ŜǊǊŜƛŎƘǘΣ 
ŘǳǊŎƘ Řŀǎ ±ƻǊȊƛŜƘŜƴ ŘŜǎ YƻƘƭŜŀǳǎǎǝŜƎǎ ƛƳ 
wƘŜƛƴƛǎŎƘŜƴ wŜǾƛŜǊ ǳƴŘ ŘƛŜ ƳŀǊƪǘƭƛŎƘ ƎŜǘǊƛŜπ
ōŜƴŜƴ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎŜƴΦ 

 

  

Ausbau von Wärmepumpen  n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴȊŀƘƭ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ όwŀǳƳπ
ǿŅǊƳŜ ǳƴŘ ²ŀǊƳǿŀǎǎŜǊΣ ŜƭŜƪǘǊƛǎŎƘ ǳƴŘ 
ƎŀǎōŜǘǊƛŜōŜƴύ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ нлф ¢ǎŘΦ bŜǳƛƴǎǘŀƭƭŀǝƻƴŜƴ нлнп 
όнлноΥ оср ¢ǎŘΦύ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ нлнп ǿǳǊŘŜƴ ƴǳǊ Ŝǘǿŀ Ƙŀƭō ǎƻ 
ǾƛŜƭŜ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘ ǿƛŜ ƛƳ wŜπ
ƪƻǊŘƧŀƘǊ нлноΣ ƧŜŘƻŎƘ ƭƛŜƎǘ ŘŜǊ !ōǎŀǘȊ ƛƳ мΦ 
IW нлнр ǿƛŜŘŜǊ ƘǀƘŜǊ όҌрр ҈ ƛƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ 
ȊǳƳ мΦ IW нлнпύΦ ¦Ƴ ŘƛŜ !ƴȊŀƘƭ ŀǳǎ ŘŜƳ ƎŜπ
ƴŜƘƳƛƎǘŜƴ {ȊŜƴŀǊƛƻǊŀƘƳŜƴ ŘŜǎ b9tнлнр ƛƳ 
WŀƘǊ нлот Ȋǳ ŜǊǊŜƛŎƘŜƴΣ ƳǸǎǎǘŜƴ ƧŅƘǊƭƛŎƘ 
ŘǳǊŎƘǎŎƘƴƛǧƭƛŎƘ ȊǿƛǎŎƘŜƴ поу ¢ǎŘΦ ό{ȊŜƴŀǊƛƻ 
!ύΣ рмр ¢ǎŘΦ ό{ȊŜƴŀǊƛƻ .ύ ǳƴŘ ртт ¢ǎŘΦ ό{ȊŜπ
ƴŀǊƛƻ /ύ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ ƴŜǳ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘ 
ǿŜǊŘŜƴΦ 
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Elektromobilität (Erhöhung des Anteils an 
Elektrofahrzeugen)                                                             

n Ҧ 

Messgröße: Anzahl an Elektro-Pkw inklusive 
Plug-in-Hybride; Anzahl öffentlicher Lade-
säulen  

Status quo:1,7 Mio. batterieelektrische Pkw 
(inkl. Plug-in Hybrid: 2,6 Mio.) und 0,16 Mio. 
Ladepunkte (Ende 2024) 

Beurteilung: Die Anzahl der elektrischen 
Pkw ist besonders seit 2020 stark angestie-
gen: 2024 wurden 0,24 Mio. Fahrzeuge 
netto neu zugelassen.Um die Anzahl batte-
rieelektrische Pkw 2037 aus dem 
Szenariorahmen des NEP 2025 zu erreichen, 
müssten jährlich durchschnittlich 2 Mio. 
Netto-Neuzulassungen stattfinden.  

Für die Anzahl öffentlicher Ladepunkte er-
mittelt die nationale Leitstelle 
Ladeinfrastruktur für das Jahr 2030 einen 
Bedarf von 384 Tsd. bis 681 Tsd. (520 Tsd. 
im Referenzszenario); im Referenzszenario 
ist der benötigte durchschnittliche jährliche 
Zubau ab 2025 etwa 60 Tsd. Ladepunkten 
pro Jahr, in den Jahren 2024 und 2023 lag 
der Zubau bei 33 und 41 Tsd. Ladepunkten. 
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Reduktion Schadstoffbelastung                                                                                                                           n ҩ 

Messgröße: Schadstoffemissionen des Ener-
giesektors relativ zum Basisjahr 2005 in 
Prozent. 

Zielsetzung: EU-Richtlinie 2016/2284 
schreibt Emissionsreduktionsvorgaben ggü. 
2005 vor, jedoch nicht spezifisch für den 
Energiesektor. Stickstoffoxid: 65 % bis 2030. 
Schwefeldioxid: 58 % bis 2030. Flüchtige or-
ganische Verbindungen: 28 % bis 2030. 
PM2,5: 43 % bis 2030.  

Status quo: Relativ zum Basisjahr 2005 ha-
ben sich 2023 die Stickstoffoxidemissionen 
um 49,5 %, die Schwefeldioxidemissionen 
um 57 %, die FOV-Emissionen um 47 % und 
die PM2,5-Emissionen um 50 % verringert. 

Beurteilung: Die in EU-Richtlinie 2016/2284 
vorgeschriebenen Emissionsreduktionsziele 
des Jahres 2030 wurden für FOV und PM2,5 
im Energiesektor bereits erreicht. Jedoch 
sind die Zielsetzungen recht konservativ. 
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Generelle Zustimmung zu den Zielen der 
Energiewende 

n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǿƛŎƘǝƎ ƻŘŜǊ ǎŜƘǊ ǿƛŎƘǝƎ Ŭƴπ
ŘŜǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ нлнр ǿƛŎƘǝƎ ƻŘŜǊ ǎŜƘǊ ǿƛŎƘπ
ǝƎ ŬƴŘŜǘΣ ƭƛŜƎǘ ōŜƛ ǊǳƴŘ уо ҈Φ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ ½ǳǎǝƳƳǳƴƎ ŘŜǊ tǊƛǾŀǘπ
ƘŀǳǎƘŀƭǘŜ ȊǳǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ƛǎǘ 
ǳƴƎŜōǊƻŎƘŜƴ ƘƻŎƘΥ уо ҈ ŘŜǊ ōŜŦǊŀƎǘŜƴ 
IŀǳǎƘŀƭǘŜ ƘŀƭǘŜƴ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŦǸǊ 
όǎŜƘǊύ ǿƛŎƘǝƎΦ  
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Zustimmung hinsichtlich der Umsetzung der 
Energiewende 

n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 
¦ƳǎŜǘȊǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀƭǎ ǎŎƘƭŜŎƘǘΣ 
ƴŜǳǘǊŀƭ ƻŘŜǊ Ǝǳǘ ōŜǿŜǊǘŜǘ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘΦ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ LƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ȋǳ нлно ƛǎǘ нлнп 
ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜŦǊŀƎǘŜƴΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜπ
ǿŜƴŘŜ ŀƭǎ αǎŎƘƭŜŎƘǘά ōŜǿŜǊǘŜǘΣ ǳƳ ǊǳƴŘ мл 
tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ōŜǿŜǊǘŜǘ 
ŜƛƴŜ ŀōǎƻƭǳǘŜ aŜƘǊƘŜƛǘ Ǿƻƴ ǊǳƴŘ рс ҈ ŘƛŜ 
¦ƳǎŜǘȊǳƴƎ ǿŜƛǘŜǊƘƛƴ ŀƭǎ ǎŎƘƭŜŎƘǘΦ 
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ !ǳŎƘ ǿŜƴƴ ŘƛŜ {±w±π.ŜŦǊŀƎǳƴƎ 
ƧǸƴƎǎǘ ŜƛƴŜ ±ŜǊōŜǎǎŜǊǳƴƎ ŦŜǎǘǎǘŜƭƭǘŜΣ Ƙŀǘ ǎƛŎƘ 
ǳƳŦǊŀƎŜǸōŜǊƎǊŜƛŦŜƴŘ ŘƛŜ 9ƛƴǎŎƘŅǘȊǳƴƎ ŘŜǊ 
¦ƳǎŜǘȊǳƴƎ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǎŜƛǘ нлмт 
ŘŜǳǘƭƛŎƘ ǾŜǊǎŎƘƭŜŎƘǘŜǊǘΦ YƻƴƪǊŜǘ ƛǎǘ ŘŜǊ !ƴπ
ǘŜƛƭΣ ŘŜǊ ŘƛŜ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀƭǎ αƎǳǘά 
ŜƛƴǎŎƘŅǘȊǘΣ Ǿƻƴ нлмт ŀǳŦ нлнп ǳƳ мт tǊƻπ
ȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƎŜǎǳƴƪŜƴΦ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ 
.ŜǿŜǊǘǳƴƎ αǎŎƘƭŜŎƘǘά ƛǎǘ ƛƳ ƎƭŜƛŎƘŜƴ ½Ŝƛǘπ
ǊŀǳƳ ǳƳ но tǊƻȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜ ƎŜǎǝŜƎŜƴΦ 

 

Erwartete persönliche Betroffenheit n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ .ŜǾǀƭƪŜǊǳƴƎΣ ŘŜǊ ŀǳŦπ
ƎǊǳƴŘ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ǇƻǎƛǝǾŜ ōȊǿΦ 
ƴŜƎŀǝǾŜ !ǳǎǿƛǊƪǳƴƎŜƴ ƛƴ ŘŜƴ .ŜǊŜƛŎƘŜƴ Cƛπ
ƴŀƴȊŜƴΣ .ŜǊǳŦ ǳƴŘ ²ƻƘƴǳƳŦŜƭŘ ŜǊǿŀǊǘŜǘΦ  
{ǘŀǘǳǎ vǳƻΥ  
CƛƴŀƴȊŜƴΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ǇƻǎƛǝǾŜƴ !ǳǎǿƛǊπ
ƪǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀǳŦ ŘƛŜ ŬƴŀƴȊƛŜƭƭŜ 
{ƛǘǳŀǝƻƴ ƛǎǘ нлнп Ǿƻƴ с ŀǳŦ у ҈ ƎŜǎǝŜƎŜƴΦ 
5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ƴŜƎŀǝǾŜǊ 9ǊǿŀǊǘǳƴƎŜƴ ƛǎǘ Ǿƻƴ тф 
ŀǳŦ тм ҈ ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ  
.ŜǊǳŦΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ǇƻǎƛǝǾŜƴ !ǳǎǿƛǊƪǳƴπ
ƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ŀǳŦ ŘƛŜ ōŜǊǳƅƛŎƘŜ 
¢ŅǝƎƪŜƛǘ ƛǎǘ нлнп Ǿƻƴ ф ŀǳŦ у ҈ ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ 5ƛŜ 
ƴŜƎŀǝǾŜƴ 9ǊǿŀǊǘǳƴƎŜƴ ǎƛƴŘ Ǿƻƴ нп ŀǳŦ му ҈ 
ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ  
²ƻƘƴǳƴƎΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ǇƻǎƛǝǾŜƴ !ǳǎǿƛǊπ
ƪǳƴƎŜƴ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜǿŜƴŘŜ ƛǎǘ нлнп Ǿƻƴ мс 
ŀǳŦ мт ҈ ƭŜƛŎƘǘ ƎŜǎǝŜƎŜƴΦ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ƴŜƎŀǝπ
ǾŜǊ 9ǊǿŀǊǘǳƴƎŜƴ ƛǎǘ Ǿƻƴ рм ŀǳŦ пн ҈ 
ƎŜŦŀƭƭŜƴΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ƛŜ 9ƛƴǎŎƘŅǘȊǳƴƎ ǇƻǎƛǝǾŜǊ .Ŝπ
ǘǊƻũŜƴƘŜƛǘ ƛǎǘ ǎŜƘǊ ƎŜǊƛƴƎ ǳƴŘ ƛƳ 
.ŜǘǊŀŎƘǘǳƴƎǎȊŜƛǘǊŀǳƳ ŘŜǊ WŀƘǊŜ нлмт ōƛǎ 
нлнп ŜƘŜǊ ǊǸŎƪƭŅǳŬƎΦ DƭŜƛŎƘȊŜƛǝƎ ƘŀōŜƴ ƴŜπ
ƎŀǝǾŜ 9ǊǿŀǊǘǳƴƎŜƴ ǎǘŀǊƪ ȊǳƎŜƴƻƳƳŜƴΣ 
ŀǳŎƘ ǿŜƴƴ ȊǳƭŜǘȊǘ ±ŜǊōŜǎǎŜǊǳƴƎŜƴ Ȋǳ ōŜπ
ƻōŀŎƘǘŜƴ ǎƛƴŘΦ 
IƛƴǿŜƛǎΥ [ŜŘƛƎƭƛŎƘ ŦǸǊ ŘƛŜ WŀƘǊŜ нлмтΣ нлмфΣ 
нлннΣ нлно ǳƴŘ нлнп ƭƛŜƎŜƴ .ŜŦǊŀƎǳƴƎǎπ
ǿŜǊǘŜ ǾƻǊΦ 5ƛŜ ²ŜǊǘŜ ŦǸǊ ŘƛŜ WŀƘǊŜ 
ŘŀȊǿƛǎŎƘŜƴ ǿǳǊŘŜƴ ƭƛƴŜŀǊ ƛƴǘŜǊǇƻƭƛŜǊǘΦ 
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Energiearmut n Ҧ 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ IŀǳǎƘŀƭǘŜΣ ŘŜǊŜƴ !ƴπ
ǘŜƛƭ ŘŜǊ 9ƴŜǊƎƛŜŀǳǎƎŀōŜƴ ŀƳ 9ƛƴƪƻƳƳŜƴ 
ƳŜƘǊ ŀƭǎ Řŀǎ 5ƻǇǇŜƭǘŜ ŘŜǎ ƴŀǝƻƴŀƭŜƴ ƳŜŘƛπ
ŀƴŜƴ !ƴǘŜƛƭǎ ōŜǘǊŅƎǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ ōŜǘǊƻũŜƴŜƴ Iŀǳǎπ
ƘŀƭǘŜ ƭƛŜƎǘ ƛƳ ōŜǘǊŀŎƘǘŜǘŜƴ ½ŜƛǘǊŀǳƳ ōŜƛ ŎŀΦ 
мт ҈Φ   
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ Ƙŀǘ ōƛǎƘŜǊ ƪŜƛƴŜ 
ƴŀǝƻƴŀƭŜ 5ŜŬƴƛǝƻƴ Ǿƻƴ 9ƴŜǊƎƛŜŀǊƳǳǘΦ !ǳŎƘ 
ŦŜƘƭŜƴ ŦǸǊ ŘƛŜǎŜ ½ƛŜƭƎǊǳǇǇŜ ǎǇŜȊƛŬǎŎƘ ŀǳǎƎŜπ
ǊƛŎƘǘŜǘŜ tƻƭƛǝƪŜƴ ǳƴŘ aŀǖƴŀƘƳŜƴ ǸōŜǊ 
{ƻȊƛŀƭƭŜƛǎǘǳƴƎŜƴ ƘƛƴŀǳǎΦ 

 
9ƴŜǊƎƛŜƪƻǎǘŜƴōŜƭŀǎǘǳƴƎ ōŜȊƻƎŜƴ ŀǳŦ Řŀǎ 
IŀǳǎƘŀƭǘǎŜƛƴƪƻƳƳŜƴ 

n Ҧ 

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 Ҧ 

 

aŜǎǎƎǊǀǖŜΥ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ ŘŜǊ 
ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜ ƛƴ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ ŦǸǊ 
{ǘǊƻƳΣ Dŀǎ ǳƴŘ ŀƴŘŜǊŜ .ǊŜƴƴǎǘƻũŜ όƛƴƪƭΦ 
YǊŀƊǎǘƻũŜύ ŀƴ ŘŜƴ ƎŜǎŀƳǘŜƴ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀπ
ōŜƴ ƛƴ tǊƻȊŜƴǘ 
{ǘŀǘǳǎ ǉǳƻΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ŘŜǊ YƻƴǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ 
ŘŜǊ ǇǊƛǾŀǘŜƴ IŀǳǎƘŀƭǘŜ ŦǸǊ {ǘǊƻƳΣ Dŀǎ ǳƴŘ 
ŀƴŘŜǊŜ .ǊŜƴƴǎǘƻũŜ ŀƴ ŘŜƴ ƎŜǎŀƳǘŜƴ Yƻƴπ
ǎǳƳŀǳǎƎŀōŜƴ ƭŀƎ ƛƳ WŀƘǊ нлнп ōŜƛ тΣр ҈Σ 
ǿŀǎ ŜƛƴŜƳ wǸŎƪƎŀƴƎ Ǿƻƴ ǳƴƎŜŦŅƘǊ лΣп tǊƻπ
ȊŜƴǘǇǳƴƪǘŜƴ ƛƳ ±ŜǊƎƭŜƛŎƘ Ȋǳ нлно 
ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘΦ  
.ŜǳǊǘŜƛƭǳƴƎΥ 5ŜǊ !ƴǘŜƛƭ ōŜǿŜƎǘ ǎƛŎƘ ǎŜƛǘ 
мффм ƴŀƘŜȊǳ ŀǳǎǎŎƘƭƛŜǖƭƛŎƘ ƛƳ .ŜǊŜƛŎƘ Ȋǿƛπ
ǎŎƘŜƴ с ōƛǎ у ҈Φ 

 
Anmerkung: Perspektive: (Leicht) steigende Pfeile deuten eine (leichte) Verbesserung an, (leicht) sinkende Pfeile eine (leichte) 
Verschlechterung. 
Quelle: Eigene Darstellungen. 
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2 Energiesektor im Überblick 

Das Wichtigste in Kürze 

Der gesamte Endenergieverbrauch ist in den vergangenen drei Dekaden weitgehend stabil geblieben 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 kom-

pensiert worden. Erst 2020 ergab sich krisenbedingt ein Nachfragerückgang von 9 % ggü. 2008, dem im Jahr 2021 

ein Anstieg von fast 4 Prozentpunkten folgte. Im Verlauf der Erdgaskrise sank der Endenergieverbrauch im Jahr 

2022, stieg dann 2023 wieder an und lag 2024 um 12 % unter dem Niveau von 2008. Temperaturbereinigt lag die 

Minderung des Endenergieverbrauchs 2020 ggü. 2008 bei 7 %, bis 2024 ging sie auf 10 % zurück. Um das End-

energie-Reduktionsziel zu erreichen, wäre von 2025 bis 2030 ein jährlicher (temperaturbereinigter) Rückgang 

von 3,1 Prozentpunkten (ggü. 2008) erforderlich. Die Expertenkommission weist jedoch darauf hin, dass die Be-

wertungsgrößen Endenergieverbrauchsniveau und -intensität nur eingeschränkt als Steuerungsindikatoren 

geeignet sind.  

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 (mit einem Anteil von 14 %). Seit 1990 sind die Anteile von Industrie und GHD leicht gesunken, 

während Haushalte und Verkehr zulegten. Etwa 36 % der Endenergie dienen der Erzeugung mechanischer Ener-

gie (vor allem Verkehr), 33 % dem Gebäudeenergiebedarf und 23 % der Prozesswärme in der Industrie. 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, be-

trägt aber immer noch etwa zwei Drittel. Der Beitrag direkt genutzter regenerativer Endenergieträger stieg bis 

zum Jahr 2024 auf ca. 9 %, der von Strom und Fernwärme erhöhte sich auf Werte von etwa 25 %. Beim Ausbau 

der erneuerbaren Energien erreichte Deutschland 2024 einen Anteil von 22 % am Bruttoendenergieverbrauch 

und liegt damit unter dem Pfad zur Erreichung des europäischen Ziels von 40 % bis zum Jahr 2030. 

Das EnEfG sieht bis 2030 eine Senkung des Primärenergieverbrauchs um 39,3 % ggü. 2008 vor. Bis 2024 wurde 

ein Rückgang des Primärenergieverbrauchs von 27 % ggü 2008 erreicht. Davon ist ein erheblicher Teil auf ener-

giestatistische Effekte durch die primärenergetische Bewertung der stark gestiegenen Stromerzeugung aus 

Wind- und Solarenergie zurückzuführen. Um das Ziel im Jahr 2030 zu erreichen, müsste der jährliche Rückgang 

des Primärenergiebedarfs vom langjährigen Mittelwert von 2 auf 3 Prozentpunkte (bezogen auf 2008) steigen. 

Die Anteile von Stein- und Braunkohle sind deutlich, die Anteile von Erdgas und Mineralöl aktuell leicht rückläu-

fig; die Kernenergienutzung endete im April 2023. 2023 übertraf der Anteil der erneuerbaren Energien am 

Primärenergieaufkommen erstmals den kombinierten Anteil von Braunkohle, Steinkohle und Kernenergie. 

Die zukünftige Entwicklung des Energieverbrauchs in Deutschland hängt stark von den sozioökonomischen Rah-

menbedingungen und der Ausgestaltung der Energie- und Klimapolitik ab. Während normative 

Energieverbrauchsprojektionen den Weg zur Erreichung der Klimaziele skizzieren, beschreiben die explorativen 

Szenarien Verbrauchsentwicklungen ohne weitere Maßnahmen. Der Stromverbrauch wird infolge der Elektrifi-

zierung von Verkehr, Wärme und Industrie deutlich steigen, während Erdgas- und Mineralölverbrauch langfristig 

sinken. Ab etwa 2035 divergieren die Modellierungen stark, insbesondere beim Gasverbrauch. Die Bandbreiten 

verdeutlichen erhebliche Unsicherheiten und die Notwendigkeit flexibler, und dynamischer Politikansätze, zu-

gleich zeichnen sich bereits heute No-Regret-Maßnahmen ab. 
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2.1   Historische Entwicklung  

2.1.1 Endenergie 

34. Die Trends für die zum Einsatz im Letztverbrauch abgesetzten Energieträger (Endenergie-

verbrauch) zeigen im Gesamtzeitraum seit 1990 relativ stetige Entwicklungstrends ohne 

gravierende Veränderungen der Entwicklungsdynamiken oder Strukturbrüche (Abbildung 2-1 und 

Abbildung 2-2). Der gesamte Endenergieverbrauch ist in den vergangenen drei Dekaden weitge-

hend stabil geblieben und zeigt erst seit 2010 eine leicht rückläufige Tendenz. Im Vergleich der 

Jahre 2023 und 2024 ist der gesamte Endenergieverbrauch effektiv nahezu gleichgeblieben und 

temperaturbereinigt leicht gestiegen (+0,6 %). Die Fortschritte bei der Effizienz des Brenn- und 

Kraftstoffeinsatzes sowie die endenergieseitigen Effizienzgewinne durch die fortschreitende Elekt-

rifizierung sind damit durch die Wachstumstrends 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 (mit einem Anteil von 14 %). 

Abbildung 2-1:  Endenergieverbrauch nach Sektoren 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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36. Der Vergleich der realen Daten mit den Ergebnissen einer Temperaturbereinigung4 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.  

Abbildung 2-2:  Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Sektoren 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 

37. Für die Struktur der Endenergienachfrage nach Energieträgern sind die folgenden langfristi-

gen Trends festzuhalten:  

¶ Der Verbrauch fossiler Brenn- und Kraftstoffe ist über den Gesamtzeitraum erheblich gesun-

ken. Der Endenergieverbrauch fossiler Energieträger ist im Zeitraum von 1990 bis 2024 um 

insgesamt 29 % gesunken. Der deutlichste Rückgang des Verbrauchs fossiler Energieträger 

ergab sich dabei mit 53 % für den Sektor Gewerbe/Handel/Dienstleistungen (GHD), während 

das Niveau der fossilen Kraftstoffnachfrage im Verkehrssektor seit 1990 nahezu unverändert 

blieb. Für die Industrie und die privaten Haushalte betrug der entsprechende Rückgang 34 

bzw. 22 %. 

 
4 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 2025). 
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¶ Der direkte Einsatz erneuerbarer Energien (Biomasse, Solarenergie, Umwelt-

wärme) im Bereich des Endenergieverbrauchs hat seit 1990 um etwa den Faktor 

15 zugenommen, wobei an dieser Stelle das sehr niedrige Ausgangsniveau zu be-

rücksichtigen ist. Auch hier zeigen sich im Vergleich der Sektoren deutliche 

Unterschiede. Von der Gesamtzunahme des Einsatzes erneuerbarer Energien im 

Endverbrauch entfällt ein Anteil von nahezu der Hälfte (48 %) auf die privaten 

Haushalte, gut ein Fünftel (21 %) auf den GHD-Sektor, etwa 14 % auf die Industrie 

sowie 17 % auf den Verkehrssektor. 

Abbildung 2-3:  Endenergieverbrauch nach Energieträgern 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 

38. Abbildung 2-3 zeigt die Entwicklung verschiedener Schlüsselindikatoren für die strukturelle 

Entwicklung des Endenergieverbrauchs in Deutschland. Der Anteil fossiler Energieträger am End-

energiebedarf bildet dabei einen Indikator für den Bedarf an direkter und indirekter 

Defossilisierung (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 ging von knapp 80 % zum Beginn der 1990er Jahre auf einen 

Wert von etwa 66 % seit 2020 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 
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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 2021 auf ein Niveau von ca. 9 % und ist bis 2024 unverändert geblieben. 

Damit wurden knapp drei Viertel der Anteilsverluste fossiler Endenergieträger durch den di-

rekten Einsatz erneuerbarer Energien kompensiert. 

39. 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 Regelwerk5 ermittelte Anteil der erneuerbaren Energien am 

sog. Bruttoendenergieverbrauch stieg von 6 % im Jahr 2004 auf knapp 21 % im Jahr 2022 und ist 

seitdem unverändert geblieben (AGEE-Stat 2025). Der Vergleich zum Anteil direkt genutzter er-

neuerbarer Energien zeigt, dass der Zuwachs des für die EU-Ziele genutzten Indikators bisher zum 

größeren Teil durch die massiv zuwachsenden Anteile der erneuerbaren Stromerzeugung geprägt 

wird (vergleiche dazu Kapitel 3.1). 

40. Die Entwicklungen 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 nach Auffassung der Expertenkommission der 

Anteilsausbau der erneuerbaren Energien gemäß der in der Erneuerbaren-Richtlinie der EU ver-

ankerten Methodik immer auch in den Kontext der Entwicklungen im Bereich der fossilen 

Energieträgeranteile im Endenergieverbrauch gestellt werden. 

 

 
5  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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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 AGEB (2025a), AGEE-Stat (2025), EnEfG und Berechnungen des Öko-Instituts. 

41. 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 2024 lag die Endenergieproduktivität zu realen Preisen von 

2020 bei 444 ϵκDW ōŜȊƻƎŜƴ ŀǳŦ ŘƛŜ ŜŦŦŜƪǘƛǾŜƴ ²ŜǊǘŜ ōȊǿΦ 426 ϵκDW ŀǳŦ ŘŜǊ .ŀǎƛǎ ŘŜǎ ǘŜƳǇŜǊŀǘǳǊπ

bereinigten Endenergieverbrauchs (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). Über den Zeitraum 2008 bis 2024 liegt die durchschnittliche jährliche Pro-

duktivitätssteigerung bei 1,7 % (effektiv) bzw. 1,5 % (temperaturbereinigt), wobei dieses Ergebnis 

vor allem auf die außergewöhnlichen Produktivitätsgewinne der Jahre 2014, 2021 und 2023 (mit 

Werten von 2,5 bis 3,9 % im Vergleich zum jeweiligen Vorjahr und auf Basis der temperaturberei-

nigten Größen) zurückzuführen ist. Zur Erreichung des im Energieeffizienzgesetz niedergelegten 

Endenergie-Verbrauchsziels (von 1.867 Terawattstunden) müsste auf Basis des temperaturberei-

nigten Endenergieverbrauchs und unter Annahme eines mittleren realen BIP-Wachstums von 

0,5 % die Energieproduktivität von 2025 bis 2030 jedoch um jahresdurchschnittlich 4,6 % steigen. 

Eine solche Entwicklung erscheint nach Einschätzung der Expertenkommission als derzeit unwahr-

scheinlich. 
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42. Auch wenn die Festlegung eines absoluten Endenergieverbrauchsziels auf Grundlage der 

europäischen Energieeffizienzrichtlinie erfolgt, sind solche Ziele mit erheblichen Problemen be-

haftet, denn der Endenergieverbrauch ist stark mit der wirtschaftlichen Entwicklung korreliert, 

steigt also in konjunkturell 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). In-

sofern stehen die Ziele der Energieverbrauchssenkung einerseits und die Möglichkeiten für 

Wirtschaftswachstum anderseits in einem Spannungsverhältnis, sofern es nicht gelingt, Energie-

verbrauch und BIP ausreichend stark voneinander zu entkoppeln. Eine Indikatorik, die primär an 

der Energieeffizienz oder der Energieproduktivität ansetzt, vermeidet diese Problematik. Die Um-

setzung weniger energieintensiver Lebensstile (Suffizienz), die Elektrifizierung oder die Reduktion 

des Energieverbrauchs durch die Dämmung von Gebäuden leisten in allen Ansätzen einen Beitrag 

zur Zielerreichung. Vor diesem Hintergrund sieht die Expertenkommission 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 bezo-

genen sind. Die Betrachtung des absoluten Endenergieverbrauchs ebenso wie die der 

Endenergieintensität, deren deutliche Reduktion Ziele der aktuellen Energiepolitik sind, sollten 

immer auch im Kontext wirtschaftlicher Entwicklungen bewertet werden (EEM 2024). 

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 AGEB (2025a), Destatis (2025) und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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43. 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. Die quantitativ größten 

Ablösenotwendigkeiten entstehen damit vor allem im Verkehrssektor (für mechanische Antriebe), 

gefolgt von den Gebäudewärmeanwendungen. An dritter Stelle hinsichtlich der Ablösungsnot-

wendigkeiten fossiler Brennstoffe steht die Prozesswärmeerzeugung, die jedoch mit Blick auf 

technische und wirtschaftliche Herausforderungen bzw. deren Vielfalt von großer Bedeutung ist. 

Abbildung 2-6:  Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Anwendungsarten in 

Deutschland 

 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a) und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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2.1.2 Primärenergie 

44. Der Primärenergieverbrauch in Deutschland ist im Zeitraum von 1990 bis 2024 um knapp 

27 % gesunken (Abbildung 2-7). Ein signifikanter Rückgang ergibt sich hier aber erst für den Zeit-

raum nach 2005, bis dahin bewegte sich das Niveau um die Ausgangswerte von 1990/1991. In den 

Folgejahren bis 2018 entwickelte sich der Primärenergieverbrauch uneinheitlich bei sehr leicht 

sinkender Tendenz. In den Krisenjahren 2020 und 2022 ging er deutlich, d.h. im Vergleich zum 

jeweiligen Vorjahr um 7 bzw. 6 %, zurück. Im Jahr 2023 verringerte sich das Niveau nochmals um 

etwa 9 % und stabilisierte sich dann im Jahr 2024 bei einem Wert von ca. 1 % unter dem Vorjah-

reswert. Um das Primärenergieziel des EnEfG zu erreichen, müsste der Primärenergieverbrauch in 

Deutschland von 2025 bis 2030 um nochmals 23 %, d.h. jahresdurchschnittlich um knapp 4 % sin-

ken. 

Abbildung 2-7:  Entwicklung des Primärenergieverbrauchs in Deutschland 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), AGEB (2025b) und Berechnungen des Öko-Instituts. 

45. Der Rückgang des Primärenergieverbrauchs in den Jahren 2023 und 2024 ergab sich vor al-

lem durch den verringerten Einsatz von Braunkohle (-31 %), Steinkohle (-32 %) und Mineralölen  

(-7 %). Der Erdgasverbrauch stabilisierte sich nach einem Rückgang von 7 % im Jahr 2023 im Jahr 

2024 wieder etwa auf dem Niveau von 2022, lag damit aber immer noch um 17 % unter dem 

historischen Höchstwert im Jahr 2021. Seit dem 15. April 2023 spielt Kernenergie für Deutschland 

keine Rolle mehr. Das Aufkommen aus erneuerbaren Energien nahm in den Jahren 2023 und 2024 

im Vergleich zu 2022 um 0,5 bzw. 2 % zu und erreichte damit jeweils historische Höchststände. 

Über den Zeitraum seit 2015 ist das Primärenergieaufkommen aus Braun- und Steinkohle (-48 

-500

0

500

1.000

1.500

2.000

2.500

3.000

3.500

4.000

4.500

1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030

T
W

h

  Kernenergie   Braunkohle

  Steinkohle   Mineralöle

  Fossile Gase   Erneuerbare Energien

  Sonstige Energieträger   Strom-Import

  Summe (temperaturbereinigt)

Ziel EnEfG
2030



   

 

102 

 

bzw. -55 %) mehr als doppelt so stark gefallen wie der gesamte Primärenergieverbrauch in 

Deutschland (-21 %). Der Rückgang des Mineralölverbrauchs liegt mit 17 % leicht unter dem Ver-

gleichswert für den inländischen Primärenergieverbrauch insgesamt, der Gasverbrauch ist im 

Vergleich zu 2015 um 2 % gefallen. Das Niveau des Primärenergieaufkommens aus erneuerbaren 

Energien ist seit 2015 um etwa ein Viertel gestiegen. 

46. Fossile Energieträger repräsentieren jedoch immer noch ca. 80 % des deutschen Primär-

energieverbrauchs (zur sehr begrenzten Aussagekraft des Indikators Primärenergieverbrauch, 

auch und gerade mit Blick auf den Aufkommensanteil erneuerbarer Energien vgl. EEM 2024). Bei 

einem insgesamt in den letzten 10 Jahren (auch, aber nicht nur bedingt durch die verschiedenen 

Krisen) deutlich rückläufigen Primärenergieverbrauch haben sich die Aufkommensanteile nur we-

nig verschoben. Der Primärenergieanteil von Braun- und Steinkohle ist seit 2015 deutlich gefallen, 

für Braunkohle von 12 auf 8 % sowie für Steinkohle von 13 auf ebenfalls 8 %. Der Anteil von Kern-

energie (7 % im Jahr 2015) liegt seit 2024 bei Null. Den größten und im Zeitverlauf nur wenig 

veränderten Primärenergieanteil (in den meisten Jahren 34 bis 36 %) bilden Mineralöle, wobei der 

ganz überwiegende Teil hier auf (importiertes) Rohöl entfällt. Deutlich unter den Werten für Mi-

neralöl liegen die Erdgasanteile am Primärenergieverbrauch in Deutschland, wobei die 

Entwicklungen in den letzten 10 Jahren, vor allem, aber keineswegs nur wegen der Turbulenzen 

auf den Erdgasmärkten, sehr uneinheitlich sind (Bandbreite von 21 bis 27 %). Für das Primärener-

gieaufkommen spielen der Außenhandel mit Strom sowie das Aufkommen von weiteren 

Energieträgern eine nahezu vernachlässigbare Rolle. 

47. Der Primärenergieanteil der erneuerbaren Energien ist in der letzten Dekade durchweg ge-

stiegen und liegt mit 20 % im Jahr 2024 um ca. 7 Prozentpunkte über dem Anteilsniveau des Jahres 

2015. Unter den erneuerbaren Energien repräsentieren die festen biogenen Brennstoffe (ein-

schließlich Klärschlamm) sowie die Windenergie mit jeweils etwa einem Viertel des gesamten 

Primärenergieaufkommens aus erneuerbaren Energien den weitaus größten Anteil. Biogene Gase 

(Biogas und Klärgas) decken ca. 15 % und Biokraftstoffe ca. 7 % des Primärenergieverbrauchs im 

Bereich der Regenerativenergien ab. Zusammen mit Deponiegas und dem biogenen Anteil des 

Abfalls entfallen über die Hälfte des regenerativen Primärenergiebeitrags auf die Biomasse. Auf 

Umweltwärme und Wasserkraft entfallen mit 4 bzw. 3 % nur geringe Anteile. Es sei jedoch darauf 

hingewiesen, dass die Primärenergieanteile der Stromerzeugung aus Wind-, Solar und Wasserkraft 

(die das Aufkommen der erneuerbaren Energien sehr stark prägen) aufgrund der energiestatisti-

schen Konventionen (vgl. EEM 2024) für die Berechnung des Primärenergieanteils deutlich 

geringer bewertet werden als direkt eingesetzte fossile oder biogene Energien.6  

 
6  Hintergrund sind die energiestatistischen Konventionen zur Bilanzierung der Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie 
sowie aus Wasserkraft. Die Energiebilanzen in Deutschland und der Europäischen Union folgen hier den Konventionen der Internationalen 
Energieagentur, nach der Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie mit einem Umwandlungswirkungsgrad von 100 % in Primärenergie 
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2.2 Zukünftige Verbrauchsentwicklungen für Strom, Gas und Mineralöl-

produkte 

48. Für die Energie- und Klimapolitik bilden die zukünftigen Entwicklungen für die verschiede-

nen Energieträger und deren Determinanten einerseits Rahmenbedingungen und andererseits 

auch die zentrale Zielfunktion. Hinsichtlich der Rahmenbedingungen sind vor allem die sozioöko-

nomischen Treiber (wirtschaftliche und demografische Entwicklung, Industrie- und 

Preisstrukturen etc.) der Verbrauchsentwicklungen von entscheidender Bedeutung. Gleichzeitig 

ist die Ablösung fossiler durch emissionsarme und emissionsfreie Energieträger oder -technolo-

gien das zentrale Ziel der Energiewendepolitik. 

49. Sowohl die Entwicklung der sozioökonomischen Determinanten als auch die Ausgestaltung 

von Energie- und Klimapolitik sind dabei mit Unsicherheiten verbunden bzw. in bestimmten Band-

breiten gestaltbar. Gerade für den Auf- und Um- wie auch den Abbau von Erzeugungs- und 

Transport- bzw. Verteilungsinfrastrukturen müssen daher Korridore für die Verbrauchsentwick-

lungen der unterschiedlichen Energieträger berücksichtigt werden. 

50. Angesichts der vielfältigen Determinanten ist es dabei sinnvoll, die entsprechenden Model-

lierungsarbeiten bzw. deren Ergebnisse in zwei Gruppen zu betrachten. Die sog. normativen 

Projektionen sind Szenarienmodellierungen, die auf die Einhaltung der Energiewende-Ziele, d.h. 

vor allem der Emissionsminderungsziele sowie der entsprechenden Pfade abzielen. Die sog. ex-

plorativen Projektionen dienen vor allem der Analyse unterschiedlicher Rahmenbedingungen für 

die energiewirtschaftlichen und klimapolitischen Entwicklungen, wobei die Emissionsminderungs-

ziele bzw. -trajektorien nicht notwendigerweise erreicht werden (EWI & BET 2025). Mit Blick auf 

die besondere Bedeutung der drei Energieträger Strom, Erdgas und Mineralölprodukte ergeben 

sich dabei strukturell durchaus unterschiedliche Entwicklungen.  

51. Für eine orientierende Analyse werden für alle drei Energieträger die Ergebnisse von zwei 

prototypischen Modellierungsarbeiten herangezogen. Als Beispiel für eine typische explorative 

Projektion wird dabei das Mit-Maßnahmen-Szenario des Projektionsberichts der Bundesregierung 

(UBA 2025) herangezogen, in dem die energiewirtschaftlichen und emissionsseitigen Effekte der 

zu einem bestimmten Zeitpunkt ergriffenen energie- und klimapolitischen Maßnahmen unter-

sucht und einer quantitativen Modellierung unterzogen werden. Als typisches Beispiel für eine 

ƴƻǊƳŀǘƛǾŜ tǊƻƧŜƪǘƛƻƴ ǿƛǊŘ ŘƛŜ aƻŘŜƭƭƛŜǊǳƴƎǎŀǊōŜƛǘ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭŜǎ 5ŜǳǘǎŎƘƭŀƴŘ нлпрά ό!ƎƻǊŀ 

 
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. Folgendes Rechenbeispiel verdeutlicht die-
sen Effekt: Wenn die Wasserkraft-, Windkraft und Solarstromerzeugung für die Ermittlung ihres Primärenergie-Äquivalentes statistisch so 
bewertet würde wie die fossile Stromerzeugung, dann hätte der Anteil der erneuerbaren Energien am gesamten Primärenergieaufkommen 
im Jahr 2024 statt bei 20 % bei knapp 24 % gelegen. 



   

 

104 

 

2024) genutzt, in dem die energiewirtschaftlichen Entwicklungen modelliert werden, die zur Er-

reichung der unterschiedlichen (Zwischen-) Ziele für Emissionsminderungen führen. 

52. In der Abbildung 2-8 sind zunächst die historischen Trends sowie die Bandbreite der beiden 

genannten prototypischen Projektionen für den Bruttostromverbrauch in Deutschland dargestellt. 

Drüber hinaus zeigt die Übersicht auch die entsprechenden Ergebnisbandbreiten der von EWI & 

BET (2025) ausgewerteten Modellierungsarbeiten. 

Abbildung 2-8:  Historische Entwicklung und Projektionen des Bruttostromverbrauchs in 

Deutschland 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025b), UBA (2025), Agora (2024), EWI & BET (2025) und Berechnungen des 
Öko-Instituts. 

53. Für die nächsten Jahre wird dabei ς vor allem im Kontext der Klimapolitik ς erwartet, dass 
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1.160 TWh und für 2045 Werte von etwa 1.270 TWh. Die von EWI & BET (2025) außerdem ausge-

werteten Modellierungsarbeiten zeigen auch für die verschiedenen explorativen Projektionen 

deutliche Bandbreiten, vor allem aber für die normativen Projektionen sehr große Ergebnissprei-

zungen (die von sehr unterschiedlichen Ansätzen für die emissionsseitige Zielerreichung 

ausgehen). Die Ergebnisse der explorativen Projektionen schwanken dabei überwiegend um die 

0

250

500

750

1.000

1.250

1.500

1.750

1990199520002005201020152020202520302035204020452050

T
W

h

  Bandbreite PB 2025 (MMS) - KNDE 2024

  Explorative Projektionen
  Normative Projektionen

  Ist-Werte



   

 

105 

 

Ergebnisse der hier genutzten prototypischen Modellierung (mit einer leichten Tendenz zu niedri-

geren Werten). Ähnliches gilt für die explorativen Projektionen, deren deutlich größeren 

Bandbreiten in Extremfällen zu Bruttostromverbräuchen im unteren Bandbreitenbereich der ex-

plorativen Szenarien führen. Auch wenn ein Teil der Ergebnisspreizungen von strategischen 

energiepolitischen Entscheidungen (z.B. bezüglich der Ausbaupfade für Elektrifizierung bzw. Was-

serstoff) erklärt werden kann, verdeutlichen die gezeigten Bandbreiten einerseits die 

Notwendigkeit dynamischer und responsiver Instrumentierungsansätze und andererseits auch, in 

welchen Bereichen mit hoher Wahrscheinlichkeit No-regret-Maßnahmen möglich sind. 

Abbildung 2-9:  Historische Entwicklung und Projektionen des gesamten Erdgasverbrauchs in 

Deutschland 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), UBA (2025), Agora (2024) und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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Prototypszenario entfallen dabei vor allem auf die Industrie (einschließlich des nicht-energeti-

schen Einsatzes von Erdgas) sowie die Strom- und Fernwärmeerzeugung. Sie erklären sich vor 

allem aus den bisher nicht ergriffenen Maßnahmen zum anderweitig nur schwer erzielbaren Ersatz 

von Erdgas durch vergleichsweise teure Optionen wie Wasserstoff sowie CO2-Abtrennung und -

Speicherung (Carbon Dioxide Capture and Storage ς CCS). Die verbleibenden Verbrauchsanteile 

im Gebäudesektor fallen dagegen auch in der explorativen Modellierungsvariante relativ gering 

aus und erklären sich aus den zumindest relativ attraktiven Vermeidungsoptionen im Bereich der 

Elektrifizierung oder des Anschlusses an Systeme der leitungsgebundenen Wärmeversorgung. 

Abbildung 2-10:  Historische Entwicklung und Projektionen des gesamten Mineralölverbrauchs 

in Deutschland 

 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf AGEB (2025a), UBA (2025), Agora (2024) und Berechnungen des Öko-Instituts. 
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55. Eine deutlich andere Struktur vor allem im zeitlichen Verlauf zeigt sich für die in der Abbil-

dung 2-10 gezeigten Entwicklungen im Bereich der Mineralölprodukte. Sowohl in der 

prototypischen explorativen als auch der entsprechenden normativen Projektion zeigen sich ver-

gleichsweise stetige Entwicklungen, die einerseits auf Niveaus nahe Null (normative Projektion) 

und andererseits auf ein Niveau von 320 bis 390 TWh (explorative Projektion) hinführen. Anders 

als für Erdgas oder Strom markieren die modellierten Zukunftsentwicklungen letztlich eine in ihrer 

Dynamik verstärkte Fortsetzung der bereits in den letzten Dekaden beobachtbaren Entwicklun-

gen. In den kommenden Dekaden wird die rückläufige Entwicklung vor allem durch die 

Transformation des Verkehrssektors determiniert, die in der explorativen Projektion verbleiben-

den Verbrauchsniveaus ergeben sich vor allem aus dem nicht-energetischen Mineralölverbrauch 

der Industrie oder den schwer auf emissionsfreie Antriebe umzustellenden Bereichen des Ver-

kehrssektors. 
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3 Strom  

Das Wichtigste in Kürze 

Stromverbrauch, Erzeugung und Handel  

Nach einigen Jahren rückläufiger Entwicklung erreichte der Bruttostromverbrauch in Deutschland 2023 mit 

521 TWh den niedrigsten Stand seit 1990, und stieg im Jahr 2024 wieder leicht auf 527 TWh an. Durch zuneh-

mende Elektrifizierung im Zuge der Transformation hin zur Klimaneutralität sowie durch neue Verbraucher ist 

für die kommenden Jahre mit einem weiteren Anstieg des Strombedarfs zu rechnen. Neue Anwendungen wie 

Wärmepumpen, Elektromobilität und Rechenzentren weisen bereits zunehmende Stromverbräuche auf, auch 

wenn ihr Anteil am gesamten Stromverbrauch derzeit noch gering ist. Im Jahr 2024 stieg der Verbrauch von 

Wärmepumpen um 13 % gegenüber dem Vorjahr, auf 11,1 TWh, bei Elektrofahrzeugen waren es +26 % auf 

5,3 TWh. Rechenzentren erreichten einen Verbrauch von rund 20 TWh. Der Stromverbrauch der Elektrolyse ist 

bislang gering, jedoch ist mit dem geplanten Ausbau der Elektrolysekapazität auch hier von einem steigenden 

Strombedarf auszugehen. 

Die Bruttostromerzeugung ging im Jahr 2024 erneut zurück. Die Stromimporte der deutsch-luxemburgischen Ge-

botszone übertrafen die Exporte um 31,9 TWh, somit war Deutschland 2024 wie im Jahr davor erneut Netto-

Importeur für Strom. Wichtige Gründe hierfür waren die gestiegene Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien 

im europäischen Ausland, der vollständige Ausstieg aus der Kernenergie sowie die zeitweise niedrigere Winds-

tromproduktion in Deutschland. In dieser Marktsituation wurde die inländische fossile Stromerzeugung teilweise 

durch günstigere Importe ersetzt. Die Herkunft der deutschen Stromimporte nach Ländern oder Erzeugungsarten 

wird teilweise stark diskutiert und unterschiedlich bestimmt. Methoden dieser Bestimmung sollten auf Netto-

Exportpositionen aller Länder im europäischen Markt basieren. Demnach kommen die meisten Importe aus Was-

ser- und Kernkraft, wobei Frankreich, die Schweiz und Norwegen die wichtigsten Lieferländer sind. 

Ein weiterer Trend ist die Annäherung von Brutto- und Nettostromerzeugung: Die Differenz zwischen beiden 

Größen hat sich in den letzten Jahren deutlich verringert, weil der Anteil erneuerbarer Energien ς insbesondere 

Wind- und Solarstrom ς zugenommen hat. Diese Technologien weisen einen geringen Kraftwerkseigenverbrauch 

auf, wodurch die Differenz zwischen Brutto- und Nettowerten schrumpft. Zugleich ist jedoch der Anteil der so-

genannten Ausfallarbeit, also jener Strommenge, die aufgrund von Netzengpässen nicht eingespeist werden 

konnte (9,4 TWh im Jahr 2024) relevant. 

Ausbau der erneuerbaren Energien 

Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien hat in den vergangenen Jahren weiter zugenommen; maßgeb-

liche Treiber waren Photovoltaik und ς in schwächerem Umfang ς die Windenergie. 2024 stieg der Anteil 

erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch auf 54 %. Während die Erzeugung aus Wasserkraft und Bio-

masse seit Jahren auf ähnlichem Niveau verharrt, legte die Photovoltaik deutlich zu; die Windstromerzeugung 

stagnierte 2024 in etwa auf Vorjahresniveau, obwohl netto 3,3 GW zugebaut wurden. Die PV-Erzeugung umfasst 

auch Eigenversorgung, welche ebenso ansteigt. In Summe erreicht PV in mehreren Monaten des Jahres bereits 

höhere Erzeugungsmengen als Wind.  

Die installierte PV-Leistung stieg im Jahr 2024 um 16,7 GW (2023: +14,6 GW) auf insgesamt 99,8 GW und übertraf 

damit den EEG-Zielpfad (88 GW) deutlich. Rund 61 % der neu installierten Leistung entfielen auf Aufdachanlagen; 

ŘŜǊ !ƴǘŜƛƭ Ǿƻƴ CǊŜƛŦƭŅŎƘŜƴŀƴƭŀƎŜƴ ƴŀƘƳ ƭŜƛŎƘǘ Ȋǳ όнлнпΥ Ғ ол ҈ύΦ 5ƛŜ !ǳǎǎŎƘǊŜƛōǳƴƎŜƴ ŦǸǊ t± ǿŀǊŜƴ ŘǳǊŎƘƎŅƴƎƛƎ 

überzeichnet und ŘƛŜ ƳŜƴƎŜƴƎŜǿƛŎƘǘŜǘŜƴ ½ǳǎŎƘƭŀƎǎǿŜǊǘŜ ǎŀƴƪŜƴ ŀǳŦ ƴŜǳŜ ¢ƛŜŦǎǘǎǘŅƴŘŜ όҒ пΣоς4,7 ct/kWh). Bei 
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Wind an Land wurden im Jahr 2024 brutto 3,3 GW (2,6 GW netto nach Abzug von Stilllegungen) errichtet. Die 

insgesamt installierte Leistung lag bei 63,6 GW und damit unter dem Zwischenziel gemäß EEG. Zwar zeigten die 

Ausschreibungsrunden seit Ende 2024 wieder deutlich höhere Zuschlagsmengen (2024 in Summe knapp 11 GW, 

2025 bislang ebenfalls rund 11 GW mit Potenzial bis 14,5 GW), doch bleibt ein rascher Hochlauf der Realisierung 

erforderlich. Positiv ist der Rückgang der durchschnittlichen Genehmigungsdauer auf 23,1 Monate (ς10 % ggü. 

2023), wenngleich die Spannbreite zwischen den Bundesländern groß ist. 

In der Offshore-Windenergie wurden im Jahr 2024 742 MW zugebaut (Gesamt: 9,2 GW). Alle in 2023/2024 aus-

geschriebenen Mengen wurden bezuschlagt; gleichzeitig zeigen die Auktionsergebnisse, dass Projekte ohne 

zusätzliche Flankierung schwieriger zu realisieren sind. Für nicht zentral voruntersuchte Flächen lagen die Gebote 

нлнп ǘŜƛƭǎ ǸōŜǊ м aƛƻΦ ϵκa² όȊǿŜƛǘŜ DŜōƻǘǎƪƻƳǇƻƴŜƴǘŜύΣ ǿŅƘǊŜƴŘ нлнр Ŝƛƴ ŘŜǳǘƭƛŎƘ ƴƛŜŘǊƛƎŜǊŜǊ ²ŜǊǘ Ǿƻƴ 

0,18 aƛƻΦ ϵκa² ŜǊȊƛŜƭǘ ǿǳǊŘŜΤ ōŜƛ ȊŜƴǘǊŀƭ ǾƻǊǳƴǘŜǊǎǳŎƘǘŜƴ CƭŅŎƘŜƴ ōƭƛŜō ŘƛŜ !ǳǎǎŎƘǊŜƛōǳƴƎ нлнр ƻƘƴŜ DŜōƻǘΦ 

Verzögerungen bei Offshore-Netzanschlüssen erhöhen den Druck auf das Erreichen des 30-GW-Ziels bis 2030. 

Niedrige bzw. negative Strompreise, Merit-Order- und Abschattungseffekte sowie PPA-Risiken erfordern eine 

Weiterentwicklung des Ausschreibungsdesigns, um Investitionssicherheit zu erhöhen. 

Industrie- und handelspolitisch bleibt die Wertschöpfungskette kritisch: Der Markt wird insbesondere in der Pho-

tovoltaik-Herstellung weiterhin von außereuropäischer Modulproduktion dominiert. Die 2024 in Kraft getretene 

Net-Zero Industry Act-Verordnung setzt daher auf einen höheren EU-Anteil an Schlüsseltechnologien. Unterstüt-

zungsinstrumente sollten europäisch koordiniert, wettbewerbsneutral und auf Segmente mit realistischem 

Markterfolg ausgerichtet sein.  

Kohleausstieg 

Der Kohleausstieg in Deutschland verläuft weiterhin entlang des im Kohleverstromungsbeendigungsgesetz 

(KVBG) verankerten Stilllegungspfads bis spätestens 2038. Die Kohleverstromung hat ihren Anteil an der gesam-

ten jährlichen Stromerzeugung von 2015 bis 2024 deutlich reduziert (-61 %), lag 2024 aber immer noch bei rund 

22 %. Im gleichen Zeitraum ist die installierte Leistung der marktaktiven Kohlekraftwerke von 46,2 GW auf 24,8 

GW gesunken (-46 %). Nach dem zwischenzeitlichen Anstieg der Kohleverstromung in den Jahren 2021 und 2022 

im Zuge der Energiekrise sind Erzeugungsmengen und Kapazitäten wieder klar rückläufig und halten den gesetz-

lichen Kohleausstiegspfad ein. 

Gleichzeitig zeigt sich, dass eine Beschleunigung des Kohleausstiegs stark von den Rahmenbedingungen wie 

Netz- und Infrastrukturausbau, dem Zubau regelbarer Kapazitäten (insbesondere Gaskraftwerke) und der Aus-

gestaltung von Reserveinstrumenten abhängt. Durch verschiedene Reserven (Netz-, Kapazitätsreserve, 

besondere netztechnische Betriebsmittel, αȊŜƛǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘǊŜŎƪǘŜ {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎέύ ƛǎǘ Ŝƛƴ ƪƻƳǇƭŜȄŜǎΣ ǘŜƛƭǿŜƛǎŜ ƛƴƪƻƴǎƛǎπ

tentes System der Kapazitätssicherung entstanden, das hohe Kosten verursacht und den Kohleausstiegspfad 

potenziell unterläuft. Reserven, die sich außerhalb des Marktes befinden, sollten in diesem Kontext nicht zur 

Strompreisstabilisierung eingesetzt werden. Die Kommission hält eine Vereinfachung und bessere Abstimmung 

der Reserveinstrumente sowie eine zügige Entscheidung über einen zukünftigen Kapazitätsmechanismus für er-

forderlich. 

Ökonomische Indikatoren sprechen mittelfristig für einen marktgetriebenen Kohleausstieg deutlich vor 2038: 

Aufgrund steigender CO2-Kosten und sinkender Deckungsbeiträge werden Kohlekraftwerke bereits in der zwei-

ten Hälfte der 2020er und zu Beginn der 2030er Jahre einem zunehmenden Stilllegungsdruck ausgesetzt sein. 
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Damit der Kohleausstieg tatsächlich emissionswirksam bleibt, ist es entscheidend, frei werdende EU ETS-Zertifi-

kate ς soweit sie nicht durch die Marktstabilitätsreserve gebunden werden ς konsequent zu löschen und das in 

§10 TEHG angelegte Löschungsverfahren verlässlich und regelmäßig umzusetzen.  

Netze  

Die Systemdienstleistungskosten sanken 2023 im Vergleich zu 2022 um 9 % auf 5,25 Mrd. Euro, hauptsächlich 

aufgrund der deutlich gesunkenen Engpassmanagementkosten (um 21,5 % auf 3,34 Mrd. Euro in 2023). In 2024 

sind die Engpassmanagementkosten um weitere 13 % auf 2,9 Mrd. Euro zurückgegangen, während sie im ersten 

Halbjahr 2025 im Vergleich zum entsprechenden Vorjahreszeitraum wieder um 17 % angestiegen sind. Der Anteil 

aller Einspeisereduzierungen (konventionell wie erneuerbar) an der Bruttostromerzeugung ist 2024 nach Errei-

chen eines neuen Höchstwertes von 3,7 % in 2023 wieder leicht auf 3,5 % abgesunken. Um die deutlich 

angestiegenen Abregelungen von Erneuerbaren, welche 2023 erstmals den Großteil der gesamten Reduzierun-

gen ausmachten, Ȋǳ ǊŜŘǳȊƛŜǊŜƴΣ ǿǳǊŘŜ 9ƴŘŜ нлно Řŀǎ LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ Abregelnά ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘΣ ōŜƛ ŘŜƳ 

für in Norddeutschland befindliche Entlastungsregionen prognostizierte Abregelungsstrommengen an berech-

tigte Verbraucher verauktioniert werden. Der Mechanismus kann aus Sicht der Expertenkommission das 

grundsätzliche Fehlen lokaler Preissignale für eine effiziente Engpassbewirtschaftung nicht beheben und ist mit 

einem hohen Bürokratieaufwand und potenziellen Fehlanreizen für den Stromhandel verbunden. Eine Alterna-

tive 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 aus-

gestalteten Instrumenten zur systemdienlichen Einbindung dieser Flexibilität. 

Zum Erreichen der Klimaschutzziele ist ein schneller und umfangreicher Netzausbau von zentraler Bedeutung. 

Trotz beschleunigter Genehmigungsverfahren kommt es weiterhin zu Verzögerungen beim Übertragungsnetz-

ausbau, die aus Sicht der Expertenkommission im aktuellen Netzausbaumonitoring nur unzureichend sichtbar 

werden. Um weitere Verzögerungen beim Netzausbau frühzeitig zu erkennen und angemessen reagieren zu kön-

nen, ist ein umfangreiches und transparentes Monitoring der Wirksamkeit der beschlossenen Maßnahmen von 

zentraler Bedeutung. Daher empfiehlt die Expertenkommission ein solches Monitoring.  

Mit dem Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (Version 2025) liegt bereits der neunte Durchgang der Über-

tragungsnetzplanung vor, der erneut ein Netz berücksichtigt, welches die Erreichung der Klimaneutralität bis 

2045 unterstützt. Neu ist, dass die Szenariorahmen für Strom sowie für Gas/Wasserstoff gemeinsame Annah-

men, beispielsweise zu Standorten von Kraftwerken und Elektrolyseuren, enthalten. Dies stellt einen wichtigen 

Schritt hin zu einer sektorenübergreifenden, konsistenten Infrastrukturplanung dar. Die Expertenkommission 

begrüßt insbesondere, dass die Szenarien diesmal einen breiteren Entwicklungskorridor abbilden als im vorheri-

gen Durchlauf und damit verschiedene plausible Transformationspfade berücksichtigen. Ein Abgleich mit der 

wissenschaftlichen Szenarienlandschaft zeigt jedoch, dass der aktuelle Szenariorahmen eher optimistisch ist, vor 

allem hinsichtlich des erwarteten Stromverbrauchs. Dies stellt zwar sicher, dass der Netzausbau nicht zum Eng-

pass der Energiewende wird und auch bei stark steigender Elektrifizierung ausreichend Kapazitäten bereitstehen, 

birgt aber auch das Risiko einer Überdimensionierung. Daher ist eine kontinuierliche Überprüfung und Anpas-

sung der Szenarioannahmen essenziell, insbesondere im Zusammenspiel mit Nachfragedynamiken und der 

europäischen Netzplanung. 

Angesichts der bereits hohen Energiepreisbelastung der Verbraucherinnen und Verbraucher sowie der ange-

spannten Haushaltslage ist es zugleich notwendig, Einsparpotenziale bei den Netzkosten konsequent zu 

identifizieren. Neben einer verbesserten Koordination der Szenarien über alle Energieträger hinweg zählen 

hierzu technische und planerische Ansätze, die den Netzausbau kosteneffizienter gestalten können. Beispiele 
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sind die verstärkte Nutzung von Freileitungen anstelle von Erdkabeln bei neuen Gleichstromprojekten oder ein 

modularer Planungsansatz, der Genehmigungen und tatsächliche Investitionsentscheidungen stärker voneinan-

der trennt. Dies ermöglicht eine flexible zeitliche Streckung von Investitionen und kann den Druck auf die 

Netzentgelte reduzieren, ohne langfristige Ausbauziele zu gefährden.  

Der Investitionsbedarf für den Ausbau der Verteilnetze wurde durch die Einführung des § 14d EnWG konkreti-

siert und in den Netzausbauplänen, die basierend auf dem Netzentwicklungsplan entworfen wurden, von den 

berichtspflichtigen Verteilnetzbetreibern dokumentiert. Der Ausbaubedarf bis 2045 liegt bei rund 240 Mrd. Euro, 

wobei der größte Aufwand bis etwa 2032 erwartet wird. Ein vorausschauender Ausbau hinsichtlich des Zielbe-

darfs kann dabei langfristig effizienter sein, erfordert jedoch zunächst höhere Investitionen und ausreichend 

Kapital. Die Vergleichbarkeit der Netzausbaupläne ist durch unterschiedliche Methoden, Annahmen und Daten-

lücken eingeschränkt. Auch wird bisher kaum davon ausgegangen, dass Verteilnetzbetreiber über Preissignale 

oder andere marktbasierte Instrumente Einfluss auf Einspeisung oder Lasten nehmen können, sodass entspre-

chende Potentiale zur Reduktion von Netzausbaubedarfen bisher nicht berücksichtigt werden. Hierfür bedarf es 

zunächst der Festlegung eines Marktdesigns, das derartige Instrumente ermöglicht.  

Die Netzentgelte sind in den letzten Jahren deutlich gestiegen, was vor allem auf hohe Investitionen in die Net-

zinfrastruktur, steigende Betriebs- und Engpassmanagementkosten sowie sinkende Stromabnahmemengen 

zurückzuführen ist. Um die regionalen Unterschiede ς insbesondere zwischen last- und erzeugungszentrierten 

Regionen ς zu verringern, wurde ab 2025 ein neuer Wälzungsmechanismus eingeführt, der (zusammen mit der 

bisherigen § 19 StromNEV-Umlage) über den bundeseinheitlichen α!ǳŦǎŎƘƭŀƎ ŦǸǊ ōŜǎƻƴŘŜǊŜ bŜǘȊƴǳǘȊǳƴƎά 

όмΣрс Ŏǘκƪ²Ƙύ finanziert wird. Ein staatlicher Zuschuss zu den Übertragungsnetzkosten (wie aktuell сΣр aǊŘΦEuro 

für 2026) soll den Kostenanstieg der Netzentgelte insgesamt abbremsen. Er entfaltet jedoch regional sehr unter-

schiedliche Wirkungen, da er abhängig davon ist, wie viel Strom eine Region aus der Höchstspannungsebene 

bezieht. Die Expertenkommission empfiehlt, statt dauerhafter Bezuschussung mit ungleicher Verteilungswirkung 

zunächst konsequent Kostensenkungspotenziale beim Netzausbau und -betrieb zu nutzen und die Netzentgelt-

systematik kostenreflexiv zu gestalten, um weitere Effizienzpotentiale zu heben. Dies bedeutet auch, dass 

Eigenversorgung und Batteriespeicher stärker in die Kostentragung einbezogen werden sollten. Kapazitätsbezo-

gene Zahlungen sowie dynamische arbeitsbezogene Entgelte könnten Lastflexibilität fördern und dadurch 

Netzausbaubedarfe begrenzen. Von Sondernetzentgelten für die stromintensive Industrie rät die Expertenkom-

mission hingegen ab. 

Der massive Anstieg an Netzanschlussbegehren vor allem für Speicher entwickelt sich zunehmend zum Flaschen-

hals der Energiewende, da die administrativen Prozesse dem Bedarf nicht mehr gerecht werden. Während in 

Übertragungsnetzen das durch die KraftNAV vorgegebene Windhundprinzip spekulative Kapazitätsblockaden be-

günstigt, ist auf Verteilnetzebene eine Fragmentierung der Prozesslandschaft zu beobachten, da hunderte 

Netzbetreiber teils individuelle und nicht durchgehend digitalisierte Verfahren eingerichtet haben. Die Experten-

kommission empfiehlt die Etablierung von bundeseinheitlichen, digitalisierten Standardprozessen sowie die 

Einführung flexibler und marktlicher Instrumente; dazu zählen zum Beispiel eine Priorisierung nach Projektsta-

tus oder flexible Netznutzungskonzepte, die die bestehende Infrastruktur besser auslasten. 

Im Rahmen des neuen AgNES-Prozesses prüft die Bundesnetzagentur eine grundlegende Reform der Netzent-

gelte, um Kostenreflexivität, Gerechtigkeit und Anreizwirkung zu erhöhen. Herausforderungen entstehen durch 

Eigenversorgung und Batteriespeicher, die zwar den Netzbezug senken, aber kaum zu geringeren Netzkosten 

beitragen. Neue kapazitätsbezogene- und dynamisierte Entgelte können Lastflexibilität fördern und die Finanzie-

rung gerechter gestalten. Auch für die Industrie werden Reformen des bisherigen Bandlastprivilegs diskutiert ς 
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die Kommission empfiehlt aber, auf Sonderregelungen zu verzichten und stattdessen ein einheitlich kostenrefle-

xives Entgeltsystem zu schaffen, das keine Wettbewerbsverzerrungen hervorruft. 

Flexibilität  

Die Entwicklung von Flexibilität für das Elektrizitätssystem wurde vor allem durch den sehr dynamischen Zubau 

Ǿƻƴ {ǇŜƛŎƘŜǊƪŀǇŀȊƛǘŅǘŜƴ ƎŜǘǊƛŜōŜƴΦ 9ƴŘŜ нлнп ƭŀƎ ŘƛŜ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜ [ŜƛǎǘǳƴƎ Ǿƻƴ .ŀǘǘŜǊƛŜǎǇŜƛŎƘŜǊƴ 

Ƴƛǘ ммΣт D² ǸōŜǊ рл ҈ ƘǀƘŜǊ ŀƭǎ ƛƳ ±ƻǊƧŀƘǊΦ !ǳŎƘ ŘŜǊ .ŜǎǘŀƴŘ ŀƴ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ ǳƴŘ [ŀdeeinrichtungen für 

Elektrofahrzeuge wuchs weiter. нлнп ǿŀǊŜƴ ǊǳƴŘ мΣф aƛƻΦ ²ŅǊƳŜǇǳƳǇŜƴ installiert ǳƴŘ мΣт aƛƻΦ ōŀǘǘŜǊƛŜŜƭŜƪǘπ

ǊƛǎŎƘŜ tƪǿzugelassen, beides Ƴƛǘ ǎǘŜƛƎŜƴŘŜǊ ¢ŜƴŘŜƴȊ ŦǸǊ нлнрΦ 5ŜƴƴƻŎƘ ŦŜƘƭŜƴ ǘŜŎƘƴƛǎŎƘȤregulatorische 

Voraussetzungen und geeignete Preissignale, um diese lastseitigen Flexibilitäten systemdienlich zu nutzen. Der 

wƻƭƭƻǳǘ ƛƴǘŜƭƭƛƎŜƴǘŜǊ aŜǎǎǎȅǎǘŜƳŜ ǳƴŘ ƴŜǳŜ wŜƎŜƭǳƴƎŜƴ ǿƛŜ Ϡ мпŀ 9ƴ²Dsind wichtige Schritte, um künftig Fle-

xibilität gezielt in den Systembetrieb einzubinden. Die Ermöglichung von räumlich sowie zeitlich aufgelösten 

MarktȤ und Netzsignalen ist hierfür essenziell. 

Marktdesign  

Für ein funktionsfähiges Marktdesign sind vier Aufgabenbereiche zentral: (1) die Koordination des Systems auf 

der Großhandelsebene und bei Flexibilitäten, (2) die räumliche Steuerung über Preis- und Lokalisierungssignale, 

(3) die Sicherung verlässlicher Erlösstrukturen für Investitionen in Erzeugung, Speicher und Flexibilität sowie (4) 

die Absicherung eines effizienten und für Verbraucher preiswürdigen Gesamtsystems. Für alle Bereiche sind ro-

buste Preissignale und wettbewerbliche Ansätze entscheidend. Maßnahmen zur Stärkung einzelner Funktionen 

sollen dabei nicht zu Fehlanreizen in anderen Bereichen führen.  

Die Marktintegration erneuerbarer Energien bleibt herausfordernd. Obwohl sich ein PPA-Markt entwickelt hat, 

können neue Anlagen bislang nur begrenzt über PPAs refinanziert werden ς Steigende Kosten, sinkende Erlöse 

und regulatorische Unsicherheiten verstärken diesen Trend. Daher kommt der Weiterentwicklung des EEG eine 

zentrale Rolle zu. Frühere Reformen haben Marktintegration und Kosteneffizienz verbessert, doch die anste-

hende Umsetzung der Energie-Binnenmarkt-Verordnung (EBM-VO) fordert, dass ab 2027 erneuerbare 

Neuanlagen grundsätzlich nur über zweiseitige Differenzverträge (CfDs) oder gleichwertige Systeme gefördert 

werden dürfen. Die Reform des EEG-Fördersystems sollte Fehlanreize der produktionsabhängigen Vergütung ab-

bauen und stärker auf systemdienliche Investitions- und Betriebsentscheidungen ausgerichtet sein. 

Produktionsunabhängige Modelle, etwa kapazitätsbasierte oder referenzsystemorientierte Ansätze, können 

hierfür wirkungsvolle Anreize setzen. Die konkrete Ausgestaltung solcher Modelle sowie ihre Einbettung in das 

Gesamtsystem erfordern eine kurzfristige Klärung. 

Eine Aufteilung der deutschen Strompreiszone ist eine sinnvolle Option, effizientere lokale Preissignale zu liefern, 

die sowohl den Kraftwerksbetrieb als auch langfristige Investitionsentscheidungen systemdienlicher ausrichten 

würden. Wissenschaftliche Studien zeigen klar, dass sich ergebende regionale Preisunterschiede über ein Jahr 

betrachtet nur gering ausfallen und deutlich kleiner sind als die heutigen regionalen Differenzen bei den Netz-

entgelten. Durch eine Gebotszonentrennung könnten Kosten für Engpassmanagement und notwendigen 

Netzausbau signifikant gesenkt werden, während sich Standortentscheidungen für neue Erzeuger, Flexibilitäten 

und zukünftige Stromverbraucher wie Giga-Factories verbessern lassen. Europäische und internationale Erfah-

rungen mit Preiszonentrennungen zeigen, dass Zonengrenzen dynamisch angepasst werden können ohne 

Planungssicherheit für Investitionen zu beeinträchtigen. Die Kommission bewertet die Vorteile bei einer Auftei-

lung der deutschen Gebotszone (niedrigere Systemkosten, welche auf Verbraucher umgelegt werden müssen 

sowie effizientere Preissignale) klar höher als die Risiken. 
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3.1 Stromverbrauch, Erzeugung und Handel 

3.1.1 Erzeugung und Verwendung von Strom 

56. Im Verlauf von Stromverbrauch und -erzeugung in Deutschland seit 1990 sind zwei Entwick-

lungen interessant: lange Zeit war die Stromerzeugung gleich hoch oder höher als der 

Stromverbrauch, was Deutschland längere Zeit zum Stromexporteur machte. Seit 2023 ist 

Deutschland hingegen Nettoimporteur von Strom. Des Weiteren ist zu beobachten, dass die Dif-

ferenz zwischen Netto- und Bruttostromerzeugung in den letzten Jahren stark abgenommen hat, 

aufgrund des gestiegenen Anteils von Wind und PV in der Erzeugung (vgl. Monitoringbericht der 

Expertenkommission 2024, EEM 2024).  

Abbildung 3-1:  Netto- und Bruttostromerzeugung und Bruttostromverbrauch 1990-2024 

Quelle: AG Energiebilanzen (AGEB, 2025b). 

57. In Abbildung 3-1 sind Bruttostromerzeugung und -verbrauch sowie Nettostromerzeugung 

dargestellt. Die Bruttostromerzeugung beinhaltet den Kraftwerkseigenverbrauch (Hilfsaggregate 

der Anlage und Verluste), die Nettostromerzeugung nicht. Der Brutto(inlands)stromverbrauch ist 

gleich der Bruttostromerzeugung plus dem Saldo des Stromaustausches mit dem Ausland. Die dar-

gestellten Daten zählen die Pumpspeicherenergie (PSE) weder als Erzeugung (Ausspeicherung) 

noch als Verbrauch (Einspeicherung). Für eine ausführliche Definition der verschiedenen statisti-

schen Größen siehe Übersicht im Anhang. Während bis 2012 der Bruttostromverbrauch und die 

Brutto- und Nettostromerzeugung nahezu parallel verliefen, entkoppelten sich diese ab 2012 zu-

nehmend. Der Bruttostromverbrauch sank, während die Stromproduktion stieg, was zu hohen 
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Stromexporten führte. Im Jahr 2023 kehrte sich dieses Verhältnis um und Deutschland importierte 

2023 und 2024 netto Strom (vgl. Kapitel 3.1.2). 

Abbildung 3-2:  Entwicklung des Stromverbrauchs in den Sektoren der Elektrifizierung so-

wie von Rechenzentren 

Quellen: AG Energiebilanzen (AGEB 2025a ) für Verkehr, AGEE-Stat für elektrische Raumwärmepumpen (AGEE-Stat 2025), 

Borderstep Institut (Borderstep 2024) für Rechenzentren, Energiewirtschaftliches Institut (EWI 2024) für Elektrolyse.  

Anmerkung: Stromverbrauch Elektrolyse selbst geschätzt basierend auf 4000 Volllaststunden und Kapazität, nach Methode 

von EWI 2024. Elektrolysekapazität jeweils für August des Jahres.   

58. Entgegen dem sinkenden Trend beim Bruttostromverbrauch nimmt der Stromverbrauch für 

die Elektrifizierung der Sektoren Mobilität (v.a. Pkw) und Gebäude (Wärmepumpen) kontinuier-

lich zu. Zudem steigt der Stromverbrauch für Rechenzentren. Der Strombedarf dieser neuen 

Anwendungen lag 2024 in Summe bei 37,5 TWh und damit fast dreimal so hoch wie im Jahr 2010 

(vgl. Abbildung 3-2).   

59. Szenarien mit Zielerreichung Klimaneutralität 2045 (normative Szenarien) gehen von einem 

steigenden Bruttostrombedarf aus. Die Bandbreite des Bedarfs zwischen den Szenarien ist jedoch 

groß: Von 530 ς 910 TWh im Jahr 2030 und von 750 bis 1.640 TWh im Jahr 2045. Dagegen kommen 

explorative Szenarien, die heutige Trends und Rahmenbedingungen fortschreiben, ohne zwingend 

Klimaneutralität zu erreichen, auf niedrigere Werte von 580 ς 700 TWh (2030) bzw. 720 ς 1.100 

TWh (2045). Der untere Rand beider Projektionstypen ist für das Jahr 2030 somit ähnlich und etwa 

auf dem Niveau des heutigen Bruttostromverbrauchs (521,1 TWh). Jedoch sind die Treiber sehr 

unterschiedlich: bei den Szenarien der Trendfortführung sind eine verzögerte Elektrifizierung in 

den Endverbrauchssektoren, nur gering ansteigende Produktion von Wasserstoff aus Elektrolyse 
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und geringe industrielle Aktivität Gründe für einen schwächeren Anstieg des Strombedarfs, wäh-

rend bei normativen Szenarien Suffizienzannahmen (z.B. Verkehrsverlagerung), hohe 

Wasserstoffimporte und die Verlagerung der Produktion von energieintensiven Zwischenproduk-

ten ins Ausland zu moderaten Zuwächsen des Strombedarfs führen, trotz gleichzeitig hoher 

Elektrifizierung der Endverbrauchssektoren (EWI und BET 2025).  

60. Der erwartete Strombedarf im Jahr 2030 dient als Bezugsgröße für das Ziel, 80 % des Brut-

tostromverbrauchs durch erneuerbare Energien zu decken. Während sich der Ausbaupfad im EEG 

an einem seinerzeit erwarteten Wert von 750 TWh orientiert, wird nach einer aktualisierten Be-

standsaufnahme (EWI und BET 2025) ein Korridor zwischen 600 und 700 TWh 

Bruttostromverbrauch bis 2030 als möglich bzw. wahrscheinlich erachtet. Die Expertenkommis-

sion weist darauf hin, dass der Ausbau der erneuerbaren Energien zur Erreichung des 80 %-Ziels 

am Bruttostromverbrauch bis 2030 selbst bei einer Orientierung am unteren Rand des Korridors 

(d.h. 600 TWh) keinesfalls gesichert ist und die aktuelle Ausbaudynamik mindestens aufrecht-

erhalten bzw. ς vor allem bei der Windenergie ς eher noch gesteigert werden muss. Zudem sollten 

abrupte Änderungen in den Ausbaupfaden vermieden werden, um Planungssicherheit zu gewähr-

leisten. Die Kommission weist außerdem darauf hin, dass das Stromverbrauchsniveau für 2030 nur 

einen Zwischenstand darstellt; die genannte Bestandsaufnahme (EWI und BET 2025) weist für 

2035 eine Bandbreite von etwa 700 bis 800 TWh und für 2040 von etwa 750 bis 900 TWh an 

Stromverbrauch aus. Die Klimaziele erfordern nach 2030 einen weiteren Anstieg des Anteils er-

neuerbarer Energien am Stromverbrauch, bei gleichzeitig deutlich steigendem Verbrauch. 

Berücksichtigt man zudem, dass die Vollbenutzungsstunden der erneuerbaren Stromerzeu-

gungsoptionen eher sinken, wenn ertragreiche Standorte bereits genutzt sind und vermehrt auch 

ungünstigere Standorte erschlossen werden, dann folgt daraus, dass der Ausbaubedarf an Erzeu-

gungsleistung in Relation zur erzeugten Strommenge steigt. Vor den genannten Hintergründen 

und unter Berücksichtigung des Umstands, dass der Ausbau der Onshore- und Offshore-Wind-

krafterzeugungsanlagen in den letzten Jahren hinter den Planungen zurückgeblieben ist, sollten 

für die Einordnung der Kapazitätsausschreibungen in den kommenden Jahren die auch längerfris-

tig stetige Fortsetzung des Ausbaus der regenerativen Stromerzeugung sowie der im Zeitverlauf 

steigende Strombedarf im Blick behalten werden.  

61. Im Sektor Gebäude ist eine zentrale Elektrifizierungsmaßnahme das Heizen mit Wärme-

pumpen. Aktuell beträgt der Stromverbrauch von Wärmepumpen 11,1 TWh bei einem Bestand 

von 1,9 Mio. Stück (2024); im Vorjahr 2023 betrug er noch 9,8 TWh (AGEE-Stat 2025, vgl. auch 

Abbildung 3-2). Die Daten beruhen auf Modellierungen der AGEE-Stat. Grundlage ist ein Modell 

des Wärmepumpenbestands, das u.a. nach Wärmequelle und Einsatzbereich differenziert und 

die Lebensdauern der Anlagen berücksichtigt. Für jede Kategorie werden spezifische Leistung, 

Jahresarbeitszahl und Vollbenutzungsstunden ermittelt. In Kombination mit Absatzzahlen des 
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Branchenverbands BWP lässt sich daraus der Strombedarf ableiten (ISE 2025). Der Szenariorah-

men im NEP 2025 sieht für die Jahre 2037 (2045) einen Stromverbrauch von 44,2 ς 53,8 TWh 

(66,5 ς 82,63 TWh) bei 7,0-8,6 (10,4 ς 12,7) Mio. Wärmepumpen vor (BNetzA 2025), was in etwa 

einer Verfünffachung des Stromverbrauchs in diesem Bereich bis 2037 entspricht. 

62. Im Industriesektor ist eine Defossilisierungsstrategie die Elektrifizierung von mit fossilem 

Gas und Kohle betriebenen Prozessen. Diese kann durch die direkte Nutzung von Strom oder in-

direkt über die Nutzung von mit Strom über Elektrolyse hergestelltem Wasserstoff erfolgen. Der 

gesamte Stromverbrauch des Industriesektors betrug 2024 rund 188 TWh und lag damit nahezu 

auf dem Niveau des Vorjahres (186 TWh). Seit dem Jahr 2000 beträgt der Anteil von Strom am 

industriellen Endenergieverbrauch konstant etwa 30 % (AGEB 2025a). Im Vergleich dazu liegt die 

Bandbreite von Zielszenarien zur Erreichung der Klimaneutralität mit 190 ς 260 TWh für das Jahr 

2025 und 220 ς 300 TWh für das Jahr 2030 leicht bis deutlich über dem aktuellen Stromver-

brauch der Industrie. Im Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans 2025 wird ein Anstieg auf 

256 ς 295,1 TWh im Jahr 2037 und 260 ς 354,4 TWh bis 2045 angenommen (BNetzA 2025).   

63. Der Strombedarf für die Produktion von Wasserstoff durch Elektrolyse ist bislang gering. 

Die installierte Elektrolyseleistung lag im August 2024 bei lediglich 110 MW (August 2023: 62 

MW, EWI 2024). Bei einer Auslastung von 4.000 Vollbenutzungsstunden (EWI 2024) entspricht 

dies einem Stromverbrauch von 0,45 TWh im Jahr 2024. Bis 2030 existieren geplante Projekte 

von insgesamt 11,3 GW Elektrolysekapazität. Daraus ergäbe sich ein Strombedarf von etwa 

45 TWh. Von den genannten Elektrolyseurprojekten haben jedoch nur 1,2 ς 1,3 GW eine finale 

Investitionsentscheidung, woraus sich ein Strombedarf von 4,6 TWh ergeben würde (EWI und 

BET 2025). In den Zielszenarien zur Klimaneutralität liegt der Stromverbrauch für Elektrolyse im 

Jahr 2025 zwischen nahe null und 21 TWh, und 75 ς 102 TWh im Jahr 2030 (EWI und BET 2025). 

Im Netzentwicklungsplan 2025 liegt der Strombedarf für die Elektrolyse im Jahr 2037 (2045) bei 

64 ς 134 TWh (80 ς 224 TWh) (BNetzA 2025). 

64. Der Stromverbrauch von Rechenzentren in Deutschland lag 2024 bei rund 20 TWh und hat 

sich damit seit 2010 verdoppelt (Borderstep 2024, vgl. Abbildung 3-2). Für 2030 wird ein Anstieg 

auf etwa 31 TWh prognostiziert. Die Schätzungen basieren auf Verkaufszahlen von IT-Hardware, 

deren spezifischem Stromverbrauch und Nutzungsdauern sowie auf Annahmen zur künftigen Ser-

vernutzung und Effizienz. Im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan 2025 werden 78,4 ς 

116,2 TWh für 2037 angenommen. Der Trend steigender Stromverbräuche in Rechenzentren zeigt 

sich weltweit. Die höchsten Kapazitäten und Wachstumsraten sind in den USA ς mit ihrer hohen 

Dichte an Digitalunternehmen ς sowie in China zu beobachten, wo staatliche Investitionen und 

Regulierung eine starke Expansion fördern. Auch in Europa wächst der Bedarf. Deutschland ver-

fügt über die größten Gesamtkapazitäten, liegt gemessen am BIP jedoch im europäischen 

Mittelfeld. Spitzenreiter sind Länder wie Irland, Schweden, die Niederlande und Großbritannien. 
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Sie bieten günstige steuerliche und regulatorische Rahmenbedingungen, klimatische Vorteile so-

wie vergleichsweise niedrige Strompreise. In Deutschland konzentrieren sich Rechenzentren 

bislang vor allem im Raum Frankfurt/Rhein-Main (Netzwerkknoten DE-CIX). Weitere Schwer-

punkte entstehen in Berlin und im Rheinischen Revier. Künftig könnte die Ansiedlung auch in 

nördlichen Bundesländern zunehmen, da dort Windenergiepotenziale und Netzkapazitäten beste-

hen. Das Wachstum wird vor allem durch die hohe inländische Nachfrage getrieben: Industrie und 

Mittelstand benötigen zunehmend lokale Rechenleistung, etwa für Anwendungen in Industrie 4.0, 

Medizintechnik, autonomem Fahren oder Smart Cities. Export von IT-Infrastruktur und -Dienst-

leistungen spielt in Deutschland dagegen nur eine untergeordnete Rolle (Dena et al. 2025). 

65. Im Sektor Mobilität ist ς neben der Verlagerung von Pkw auf öffentlichen Verkehr bzw. von 

Straßen- auf Schienenverkehr sowie der Verkehrsvermeidung ς die Elektrifizierung des Straßen-

verkehrs eine zentrale Defossilisierungsmaßnahme. Für batterieelektrische Pkw ist der 

Stromverbrauch zwischen 2010 und 2024 von fast null auf etwa 5,3 TWh (2023: 4,2 TWh) gestie-

gen (vgl. Abbildung 3-2). Im Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans werden Strombedarfe für 

Elektromobilität von 100,2 ς 138,9 TWh (129,7 ς 166,1 TWh) für die Jahre 2037 (2045) angenom-

men (BNetzA 2025). Hierbei ist zu berücksichtigen, dass die Leistungen, mit denen 

Elektrofahrzeuge geladen werden können, oft sehr hoch sind. Dies kann zu hohen Leistungsspitzen 

führen, sofern keine Koordination der Ladevorgänge z. B. über Preissignale (und ggf. auch über 

Reduktionen gemäß § 14a EnWG) stattfindet.  

66. Die Elektrifizierung des Lkw-Verkehrs steckt noch in ihren Anfängen, nimmt jedoch ebenfalls 

Fahrt auf. Die technische und wirtschaftliche Machbarkeit von batterieelektrischen Lkw ist durch 

fallende Batteriepreise für stetig wachsende Anteile des Güterverkehrs gegeben, was zu einer 

deutlich dynamischeren Entwicklung führen könnte als bisher angenommen. Schätzungen von 

Fahrzeugherstellern zufolge könnten bis 2030 nahezu die Hälfte aller neu zugelassenen Nutzfahr-

zeuge in Deutschland batterieelektrisch betrieben sein (NOW 2024). Bereits heute technisch 

erprobte Megawatt-Ladesysteme sind neben der Fahrzeugtechnologie und den relativen Kosten 

von Diesel vs. Strom eine wichtige Grundlage für diese Entwicklung. Um den Antriebswechsel im 

Straßengüterverkehr zu fördern, benötigen Fahrzeughersteller und -nutzer ebenso wie Infrastruk-

turbetreiber und Energieversorger planbare Rahmenbedingungen. Insbesondere eine robuste 

Erwartung in Bezug auf die zeitliche und räumliche Entwicklung der Ladeinfrastruktur erleichtert 

Investitionsentscheidungen. Gleiches gilt für die Tankinfrastruktur für Wasserstofffahrzeuge, wel-

cher ebenfalls eine dynamische Entwicklung prognostiziert wird. Es ist zu erwarten, dass sich beide 

klimafreundlichen Antriebsarten gleichzeitig entwickeln werden, wobei derzeit von einer größe-

ren Dynamik bei den batterieelektrischen Fahrzeugen ausgegangen werden kann. Die 

Geschwindigkeit des Ausbaus der Ladeinfrastruktur, u.a. mit Megawatt-Ladesystemen, sind eine 

wichtige Determinante für diese Entwicklung. Gemäß dem Lkw-Ladeinfrastruktur-Monitoring der 

Nationalen Leitstelle Ladeinfrastruktur sind derzeit 216 Ladepunkte mit insg. 35 MW Ladeleistung 
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an 57 Standartorten installiert. In Planung sind weitere 351 Standorte, an denen in Summe 2,8 

GW Ladeleistung entstehen sollen (Stand Oktober 20257). Wichtig für die Entwicklung klima-

freundlicher Antriebe sind bestehende Maßnahmen wie die CO2-Komponente bei der Lkw-Maut, 

die CO2-Bepreisung bei Kraftstoffen und CO2-Flottenzielwerte ebenso wie eine politische Kommu-

nikation, die den Ausbau der Infrastruktur für den klimafreundlichen Güterverkehr positiv 

begleitet. Der Masterplan Ladeinfrastruktur 2030 des Bundesministeriums für Verkehr greift ei-

nige dieser Punkte auf. 

3.1.2 Stromaußenhandel 

67. Im Jahr 2024 wies Deutschland, wie bereits im Jahr 2023, einen positiven Saldo der Außen-

handelsbilanz Strom auf, war also Nettoimporteur (vgl. Abbildung 3-3). Physikalisch floss netto 

24,4 TWh mehr Strom nach Deutschland als von Deutschland in die Nachbarländer; im kommerzi-

ellen Außenhandel betrugen die Nettoimporte 31,9 TWh. Diese Situation wurde vielfältig in der 

öffentlichen Debatte diskutiert doch nicht immer waren die Interpretationen dazu sachlich zutref-

fend. Dies gilt zum einen für Aussagen, Deutschland sei abhängig von der Stromerzeugung aus 

dem Ausland. Zum anderen wurden in vielen Darstellungen von kommerziellen Austauschfahrplä-

nen (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 (siehe Abschnitt Herkunft von deutschen 

Stromimporten).  

68. Ein wichtiger Grund für die gestiegenen Importe ist zunächst, dass die Stromerzeugung aus 

erneuerbaren Energien in Europa deutlich gestiegen ist, prozentual sogar stärker als in Deutsch-

land. Der Anteil an Stromerzeugung aus Solar-, Windkraft- und (gepumpter) Wasserkraft stieg in 

Deutschland im Jahr 2024 gegenüber 2023 um 3 %, in der EU jedoch um 7 % (Eurostat 2025). Die 

fossile Stromerzeugung in Deutschland mit vergleichsweise hohen kurzfristigen Grenzkosten 

stand damit öfter als in der Vergangenheit mit dem Angebot von ausländischen Erzeugungsoptio-

nen mit niedrigeren kurzfristigeren Grenzkosten (erneuerbare Energien, Kernenergie) im 

Wettbewerb. Hierbei ist insbesondere der Zuwachs solarer Stromerzeugung in Europa 2024 (+19 

% gegenüber 2023) und in Deutschland (+16 % gegenüber 2023) hervorzuheben (Eurostat 2025a). 

Bei der Windkraft nahm die Stromerzeugung in Deutschland 2024 gegenüber 2023 sogar um 3,5 

% ab, während es in der EU einen Anstieg von 2 % gab (Eurostat 2025a).  

 
7  https://nationale-leitstelle.de/nutzfahrzeuge/lkwlismonitoring/ 
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Abbildung 3-3:  Jährlicher Nettoexport, physikalisch für Deutschland und Nettoexport, 

kommerziell für die Handelszone Deutschland-Luxemburg 

 

Quellen: AG Energiebilanzen (AGEB 2025a) für physikalischen Stromfluss, SMARD (2025a) für kommerziellen Außenhandel. 

Anmerkung: Daten für Nettoexporte, kommerziell liegen für die Jahre ab 2021 vor. 

69. Das Jahr 2024 war außerdem das erste Jahr ohne Erzeugung aus der Kernenergie. Die Erzeu-

gung aus Kohlekraftwerken ist in den letzten zwei Jahren auf 71 TWh (Braunkohle) und 27 TWh 

(Steinkohle) im Jahr 2024 im Vergleich zu 78 TWh und 39 TWh im Jahr 2023 und 104 TWh und 63 

TWh in 2022 gesunken (SMARD 2025a). Der Stromverbrauch in der EU ist im Jahr 2024 gegenüber 

dem Jahr 2023 gestiegen, aber geringer als im Jahr 2022 (Eurostat 2025b). Die in den letzten Jah-

ren rückläufige konventionelle Stromerzeugung in Deutschland ist vor allem auf die ökonomisch 

sinnvolle Nutzung günstigerer Stromimporte im europäischen Strommarkt zurückzuführen und 

nicht auf unzureichende Versorgungssicherheit (vgl. Monitoringbericht 2024, EEM 2024). 

70. In den Jahren 2021 bis 2023 zeigte sich im saisonalen Verlauf des Nettoexports (Exporte 

minus Importe, kommerziell, für die Handelszone DE-LU, Abbildung 3-4), dass in den Sommermo-

naten mit starker solarer Einstrahlung Strom netto importiert wurde, während in den 

Wintermonaten mit starker Windstromproduktion und geringerer Solarerzeugung netto Strom ex-

portiert wurde, wobei in Deutschland die jährliche Winderzeugung absolut größer als die solare 

Erzeugung ist. Im Jahr 2024 wurde nur im Januar netto Strom exportiert, im August und September 

lag die Importmenge dafür aber unterhalb des maximalen Imports aus den Jahren 2021 bis 2023. 

Das könnte darin begründet sein, dass die Windstromproduktion in Deutschland im Vergleich zum 

Vorjahr gesunken ist, während die Solarproduktion stark gestiegen ist.  
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Abbildung 3-4:  Kommerzieller Stromaußenhandel der Handelszone Deutschland-Luxemburg 

(Saldo), monatlich aufgelöst für 2024 und zusammengefasst für 2021-2023 

Quelle: SMARD (2025). 

71. Bezüglich der Herkunft (Handelszonen oder Erzeugungsart) des nach Deutschland impor-

tierten Stroms werden von vielen Akteuren Aussagen getroffen, die sich auf die von ENTSO-E 

veröffentlichten, bilateralen Stromflüsse stützen. Im gekoppelten europäischen Day-ahead Strom-

markt basiert der zonenübergreifende Stromaustausch jedoch nicht auf bilateralem Handel 

zwischen zwei Handelszonen, sondern auf Nettopositionen, d. h. im Fall von Exporten wie in Ab-

bildung 3-4 dargestellt, die gesamten Exporte abzüglich der gesamten Importe, in jeweils 

stündlicher Auflösung. Aussagen zur Herkunft von Importen nach Deutschland stützen sich für 

diesen wichtigsten Markt also immer auf ex-post Berechnungen und bilden nicht einen zugrunde-

liegenden bilateralen Handel zwischen den Handelszonen ab. Berücksichtigt man auch andere 

Märkte oder wählt eine physikalische Perspektive auf zonenübergreifende Stromflüsse, so unter-

scheiden sich die Ergebnisse hinsichtlich der Menge an Importen und deren Ursprung je nach 

Interpretation und der genauen Berechnungsmethode. Ergebnisse aus verschiedenen Methoden 

werden in (Schäfer et al., 2025) für das Jahr 2024 verglichen (Abbildung 3-5 und Abbildung 

3-6) und sind in Tabelle 3-1 beschrieben.  
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Tabelle 3-1:  Berechnungsmethoden für die Herkunft von Stromimporten in eine Zone  

Methode  Erklärung  Anwen-
dungsbeispi
ele  

Publizierte Han-
delsflüsse  

(Commercial 
flows total)  

Veröffentlicht von ENTSO-E als scheduled commercial flows total (aus 
dem day-ahead und intraday-Markt).   
Das Marktergebnis im Day-Ahead Markt basiert auf einer zonenüber-
ƎǊŜƛŦŜƴŘŜƴ α²ƻƘƭŦŀƘǊǘǎƻǇǘƛƳƛŜǊǳƴƎάΣ ǿƻōŜƛ ŘƛŜ aŀǊƪǘƪƻǇǇƭǳƴƎ 
verschiedener Zonen über deren Nettopositionen integriert wird. Dem-
nach sind Importe und Exporte in diesem Markt lediglich durch 
Nettopositionen der Zonen abgebildet. Die publizierten Handelsflüsse 
aus dem Day-Ahead Markt werden nachträglich algorithmisch u.a. zur 
Einsatzplanung bestimmt und stellen keinen wirtschaftlichen bilatera-
len Handel dar. Im Intraday Markt findet Handel kontinuierlich statt, 
wobei zonenübergreifenden Transaktionen algorithmisch Pfade zuge-
wiesen werden, die zusammen mit den Handelsflüssen aus dem Day-
Ahead in die hier dargestellten scheduled commercial flows total ein-
gehen.  

Agora 2025  

 

Energy Charts 
2025  

saldierte Han-
delsflüsse  

Durch Transaktionen im Intraday Markt können in den publizierten 
Handelsflüssen Handelsflüsse in gegenläufige Richtungen zwischen 
zwei Zonen stattfinden, die hier saldiert werden.  

SMARD 2025b 

Gekoppelte Net-
topositionen, 
Handel  

Für jede Handelszone wird die Nettoposition aus den publizierten Han-
delsflüssen gebildet. Für alle Nettoexportzonen wird der Anteil des 
Nettoexports der Zone am gesamten aggregierten Nettoexport aller Zo-
nen bestimmt; diese Anteile werden als Herkunftsanteile für die 
Importe der Nettoimportländer interpretiert.  

   

Gekoppelte Net-
topositionen, 
physikalisch  

Für jedes Land wird die Nettoposition basierend auf physikalischen 
Stromflüssen (cross-border physical flows) bestimmt. Für alle Exportzo-
nen wird der Anteil des Nettoexports der Zone am gesamten 
aggregierten Nettoexport aller Länder bestimmt; diese Anteile werden 
als Herkunftsanteile für die Importe der Nettoimportländer interpre-
tiert.  

   

Flow Tracing (di-
rect coupling)  

Ein Flow Tracing Algorithmus wird auf das physikalische Flussmuster 
zwischen den Zonen angewendet, wodurch der Ursprung von Importen 
ŀƭƎƻǊƛǘƘƳƛǎŎƘ ȊǳǊǸŎƪǾŜǊŦƻƭƎǘ ǿŜǊŘŜƴ ƪŀƴƴΦ LƳ αŘƛǊŜŎǘ ŎƻǳǇƭƛƴƎά ǿŜǊŘŜƴ 
Erzeugung und Last an die Netzflüsse gekoppelt, wodurch auch netto 
exportierende Zonen Importe aus transienten Flüssen enthalten kön-
nen.  

Electricity 
Maps 2025  

Flow tracing (ag-
gregated 
coupling)  

Lƴ ŘŜǊ ±ŀǊƛŀƴǘŜ αŀƎƎǊŜƎŀǘŜŘ ŎƻǳǇƭƛƴƎέ ŘŜǎ Cƭƻǿ ¢ǊŀŎƛƴƎ !ƭƎƻǊƛǘƘƳǳǎ 
werden Nettopositionen der Zonen an das Flussmuster gekoppelt. 
Dadurch wird nur Nettoimporteuren ein Import aus anderen Zonen zu-
ƎŜǿƛŜǎŜƴΣ ŀƴŘŜǊǎ ŀƭǎ ƛƴ ŘŜǊ aŜǘƘƻŘŜ αƎŜƪƻǇǇŜƭǘŜ bŜǘǘƻǇƻǎƛǘƛƻƴŜƴ 
όǇƘȅǎƛƪŀƭƛǎŎƘύά ǿŜǊŘŜƴ ƘƛŜǊ ŀōŜǊ ŘƛŜ ǊŀǳƳ-zeitlichen Flussmuster im Ge-
samtsystem berücksichtigt.  

CO2Map (Schä-
fer et al. 2025) 

 Quelle: Schäfer et al. 2025. 
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Abbildung 3-5:  Herkunftsländer der Stromimporte in die Gebotszone Deutschland-Luxem-

burg in Abhängigkeit von der Berechnungsmethode 

 

Quelle: Schäfer et al. 2025. 

72. Unabhängig von der Berechnungsmethode sind Frankreich, die Schweiz, Norwegen und 

Schweden wichtige Erzeugerländer, aus denen Deutschland Strom importiert (Abbildung 3-5). Ba-

sierend auf den üblicherweise verwendeten Handelsflüssen ist auch Dänemark ein wichtiger oder 

sogar der wichtigste Stromlieferant für Deutschland, jedoch wird diese Rolle bei Betrachtung der 

gekoppelten Nettopositionen oder Flow Tracing (aggregated coupling) nicht bestätigt. Diese Han-

delsflüsse entsprechen hauptsächlich Transiten aus Norwegen oder Schweden, die auch bei Flow 

Tracing (direct coupling) teilweise Dänemark zugerechnet werden. Ähnliche Unterschiede zwi-

schen den Methoden zeigen sich für die Niederlande und Belgien. Auch hier bestehen oftmals 

direkte Handelsflüsse an der Grenze, die jedoch nicht Nettoexporten dieser Länder oder einem 

Nettoimport in Deutschland entsprechen. 
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73. In Bezug auf die Primärenergiequelle der nach Deutschland importierten Strommengen ma-

chen, wie in Abbildung 3-6 dargestellt, Kernenergie und Wasserkraft die größten Anteile des 

importierten Stroms aus, und Wind Onshore sowie in geringerem Umfang Solarenergie und Spei-

cher steuern ebenfalls relevante Anteile bei. Hinsichtlich der genauen Zusammensetzung zeigt sich 

auch hier die Abhängigkeit von der gewählten Berechnungsmethode. Beispielsweise werden über 

Handelsflüsse oder Flow Tracing (Direct Coupling) Import-Anteile von Offshore Wind aus den Nie-

derlanden und Dänemark zugewiesen. Diese zeigen sich jedoch nur zu deutlich geringeren Teilen 

in Berechnungen, die auf Nettopositionen basieren.  

Abbildung 3-6:  Erzeugungsquelle der Stromimporte in die Gebotszone Deutschland-Lu-

xemburg in Abhängigkeit von der Berechnungsmethode 

  

Quelle: Schäfer et al. 2025. 
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3.2  Erneuerbare Energien8 

74. In Abbildung 3-7 sind die Entwicklung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und 

der Anteil der erneuerbaren Energien an der gesamten Stromerzeugung dargestellt. Die EE-Strom-

erzeugung stieg im Jahr 2024 weniger deutlich an als in den Vorjahren. Während die Erzeugung 

aus Wasserkraft und Biomasse (seit 2012) jedes Jahr auf einem etwa ähnlichen Niveau lag, stieg 

vor allem die Erzeugung aus PV stetig an. Die Erzeugung aus Wind im Jahr 2024 stagnierte auf 

einem ähnlichen Niveau wie im Vorjahr. Das Windjahr 2024 fiel etwas schwächer als 2023 aus: 

Trotz einem Netto-Zubau von 3,3 GW sank der Ertrag der Windenergie an Land und auf See um 

2,8 TWh gegenüber dem starken Windjahr 2023. Der EE-Anteil am Bruttostromverbrauch insge-

samt stieg weiterhin und lag 2024 bei 54 %. Um das Ziel von 80 % EE-Anteil am 

Bruttostromverbrauch gemäß EEG 2023 für 2030 zu erreichen, müssen weitere 26 Prozentpunkte 

zusätzlich in nur sechs Jahren erreicht werden, bei gleichzeitig zu erwartendem steigendem Strom-

bedarf. Dies erfordert eine Steigerung der Ausbauraten gegenüber den vergangenen Jahren.   

Abbildung 3-7:  Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren Energien  

 
Quelle: AG EE Stat 2025. 

 
8  Ein Mitglied der Expertenkommission, Veronika Grimm, hat sich aufgrund der Mitgliedschaft im Aufsichtsrat der Siemens 
Energy AG an der Diskussion zum notwendigen Ausbau der Wind-Kapazitäten und ebenso an der Formulierung entsprechender Handlungs-
empfehlungen nicht beteiligt. An den übergeordneten Erörterungen zu Marktregeln und zum Marktdesign auf der Basis der 
wissenschaftlichen Literatur hat sie hingegen teilgenommen. 
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75. Abbildung 3-8 zeigt zusätzlich den Verlauf der monatlichen Stromerzeugung aus Wind und 

Photovoltaik im Jahresverlauf. Die saisonale Komplementarität beider Quellen wird hieraus deut-

lich. Es zeigt sich auch, dass die Stromerzeugung aus Photovoltaik mittlerweile in mehreren 

Monaten des Jahres größer ist als die Windstromerzeugung. Der Anteil an PV-Erzeugung an der 

gesamten Stromerzeugung stieg im vergangenen Jahr deutlich an (vgl. Abbildung 3-7). In den dar-

gestellten Daten sind auch die zur Eigenversorgung (Selbstverbrauch) verwendeten Strommengen 

enthalten ς diese stiegen ebenfalls stetig an. Die Eigenversorgung wird von der AG EE-Stat anhand 

der gemeldeten Daten von Anlagen mit Eigenverbrauchsvergütung hochgerechnet (Fraunhofer 

ISE 2025). 

Abbildung 3-8:  Nettostromerzeugung aus Wind und Photovoltaik 

 

Quelle: Statistisches Bundesamt (Destatis), 2025. 

3.2.1 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Solarenergie 

76. Der jährliche Zubau an PV-Leistung lag mit 16,7 GW im Jahr 2024 höher als in den vorherigen 

Jahren (2023: +14,6 GW, 2022: +7 GW, 2021: +6 GW) und ließ die insgesamt installierte PV-Leis-

tung auf 99,8 GW ansteigen (vgl. Abbildung 3-9). Damit wurde der Zielwert 2024 von 88 GW 

gemäß Ausbaupfad des EEG 2023 deutlich übererfüllt. Knapp ein Drittel der installierten Leistung 

entfällt auf Freiflächenanlagen (30,4 %), zwei Drittel entfallen auf Gebäude. Es ist ein leichter 

Trend hin zu Freiflächenanlagen erkennbar; ihr Anteil an der insgesamt installierten Leistung 

steigt. Das PV-Segment wird dennoch weiterhin von Anlagen auf Gebäuden dominiert: 61 % der 

neu installierten Leistung im Jahr 2024 entfällt auf Aufdachanlagen. Unter α{ƻƴǎǘƛƎŜέ t±-Anlagen 

fallen Anlagen auf Großparkplätzen, Gewässern sowie sonstige Gebäude und steckerfertige PV-

!ƴƭŀƎŜƴ όα.ŀƭƪƻƴƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜάύΦ   
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Abbildung 3-9:  Installierte Leistung von Photovoltaik nach Anlagentyp 

 
Quellen: Marktstammdatenregister (August 2025), Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2023; EEG 2021).   

77. Die Ausschreibungen für PV-Freiflächenanlagen zur Festlegung des anzulegenden Werts ei-

ner Anlage (als Basis für die Marktprämie) waren im Jahr 2024 alle deutlich überzeichnet (vgl. 

Tabelle 3-2). Nach hohen Werten zu Beginn des Jahres 2023 (vgl. EEM 2024) sank der durchschnitt-

liche mengengewichtete Zuschlagswert über alle Gebotsrunden wieder unter das Niveau von 

2022, mit den bisher niedrigsten Werten von 4,33 ς 4,69 ct/kWh. Die feste Einspeisevergütung für 

kleine Anlagen bis 100 kW betrug im Jahr 2024 zwischen 5,68 ct/kWh und 13,40 ct/kWh, je nach 

Anlagengröße und Einspeisemodell. 

78. 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 3-10). 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.  
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Tabelle 3-2:  Ausschreibungsergebnisse PV 1. Segment  

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2023; BNetzA/BKartA 
2024), Ausschreibungsergebnisse der Bundesnetzagentur (BNetzA 2025). 

Abbildung 3-10:  Realisierungsraten für Solaranlagen mit bereits abgelaufener Realisie-
rungsfrist nach Jahr und Ausschreibungsrunde (1. Segment)  

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2022; BNetzA/BKartA 
2024). 

  Mrz 
23 

Jun 
23 

Nov 
23 

Mrz 
24 

Jul  
24 

Dez 
24 

Mrz 
25 

Jul 
25 

Ausgeschriebene Menge (MW)  1.950 1.644 1.611 2.231 2.148 2.148 2.625 2.266 

Eingereichte Gebotsmenge (MW)  2.869 4.653 5.485 4.092 4.206 4.708 3.839 2.820 

Zuschlagsmenge (MW)  1.952 1.673 1.613 2.234 2.152 2.145 2.638 2.271 

Deckungsrate Ausschreibungsvolu-
men (in %) 

147 283 340 183 196 219 146 124 

Zulässiger Höchstwert (ct/kWh)  7,37  7,37  7,37  7,37  7,37  7,37  6,8 6,8 

Durchschn. mengengewichteter Zu-
schlagswert (ct/kWh)  

7,03  6,47  5,17  5,11  5,05  4,76  4,66 4,84 

Niedrigster bezuschlagter 
Gebotswert (ct/kWh)  

5,29  5,39  4,44  3,62  4,5  3,88  3,99 4,00 

Höchster bezuschlagter 
Gebotswert (ct/kWh)  

7,3  6,65  5,47  5,49  5,24  9,49  4,88 6,26 
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79. Die Herstellung von PV-Modulen unterliegt geopolitischen Einflüssen stark. Ein Großteil der 

zugebauten PV-Anlagen stammt aus chinesischer Produktion (IEA 2022). Deutsche sowie europä-

ische Hersteller stehen unter sehr starkem Wettbewerbsdruck. Auch die unbeständige 

Außenhandelspolitik der USA wirkt sich ggf. negativ auf die Produktion in Europa aus. Der Blick auf 

die Chancen und Wettbewerbsfähigkeit der Solarindustrie ist wichtig, um Abhängigkeiten zu ver-

meiden und Wachstumschancen zu nutzen. Er sollte Teil einer europäischen Industriestrategie 

und nicht rein national orientiert sein. Es muss darauf geachtet werden, dass durch spezielle För-

derungen der Wettbewerb innerhalb der Branche nicht verzerrt wird und neu einsteigende 

Unternehmen nicht benachteiligt werden. Es ist anzumerken, dass auch die deutschen und euro-

päischen Hersteller in relevantem Umfang Vorprodukte aus China einsetzen, sodass man auch 

weiterhin auf chinesische Erzeugnisse angewiesen sein wird (vgl. Kapitel 6.3). 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 Wettbewerbsposition bestehen. Im Net-Zero Industry Act wird auf EU-Ebene 

das Ziel gesetzt, den innerhalb der EU produzierten Anteil der für die Energiewende eingesetzten 

Technologien zu erhöhen Dies umfasst Technologien, Komponenten und Maschinen zur Herstel-

lung von αCleanteŎƘέΣ ōŜƛǎǇƛŜƭǎǿŜƛǎŜ {ƻƭŀǊƳƻŘǳƭŜƴΣ //{ κ //¦ ǳƴŘ 9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜǳǊŜƴΣ ǳƴŘ ǎƻƭƭ ŘǳǊŎƘ 

bessere Rahmenbedingungen für diese Industrien erreicht werden. Der Net-Zero Industry Act trat 

im Mai 2024 in Kraft.  

3.2.2 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Windenergie an Land 

80. Nachdem der Zubau an Kapazitäten seit 2019 stetig anstieg, wurde 2024 mit 3,3 GW brutto 

(2,6 GW netto nach Abzug des Rückbaus) erstmals wieder weniger Leistung zugebaut als im Vor-

jahr. Die insgesamt installierte Leistung betrug am Jahresende 2024 63,6 GW (vgl. Abbildung 3-

11). Damit wurde das Ausbauziel von 69 GW nach § 4 EEG für 2024 um etwas mehr als 5 GW 

verfehlt. Um das Ausbauziel in Höhe von 115 GW für 2030 zu erreichen, müssen bis dahin noch 

etwa 50 GW zugebaut werden. 
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Abbildung 3-11:  Installierte Leistung Wind an Land 

 

Anmerkung: Ziele gemäß EEG 2021 für 2022 und gemäß EEG 2023 für zukünftige Werte Quellen: Arbeitsgruppe Erneuerbare 

Energien-Statistik (AGEE-Stat 2025), Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2023; EEG 2021).   

81. Seit 2017 wird der Ausbau von Windenergie an Land über Ausschreibungen gesteuert. In 

den letzten Jahren war dieses Instrument aber weniger erfolgreich als bei der Photovoltaik. In der 

ersten Hälfte des Jahres 2024 waren die ersten beiden Gebotsrunden noch unterzeichnet. Die 

letzten beiden Gebotsrunden im Jahr 2024 waren hingegen überzeichnet, wobei in der letzten 

Gebotsrunde 2024 die ausgeschriebene Menge das 1,5-fache der vorangegangenen Runde betrug. 

Die drei Auktionen im Jahr 2025 konnten alle vollständig bezuschlagt werden (Tabelle 3-3). Damit 

geht auch seit Ende 2024 ein stetig sinkender durchschnittlicher mengengewichteter Zuschlags-

wert einher. Im Ergebnis konnten im Jahr 2024 in Summe knapp 11 GW bezuschlagt werden und 

im Jahr 2025 bisher ebenfalls 11 GW. Die letzte Auktion im Jahr 2025 wurde am 03.11.2025 mit 

einem Ausschreibungsvolumen von 3,5 GW durchgeführt. Die Ergebnisse sind bisher (Stand: No-

vember 2025) noch nicht veröffentlicht. Insgesamt können dann im Jahr 2025 bis zu 14,5 GW 

bezuschlagt werden. Es ist zu erwarten, dass sich der Anstieg der Zuschläge in den nächsten Jahren 

auch in einen Anstieg des Zubaus übersetzen wird.  
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Tabelle 3-3:  Ausschreibungsergebnisse Wind an Land nach EEG 2023 (in GW) 

 Feb 24 Mai 24 Aug 24 Nov 24 Feb 25 Mai 25 Aug 25 

Ausgeschriebene Menge (MW)  2.486  2.795  2.709  4.094  4.094 3.443 3.443 

Eingereichte Gebotsmenge 

(MW)  

1.836  2.485  2.961  6.083 4.896 4.972 5.739 

Zuschlagsmenge (MW)  1.795  2.379  2.724  4.098  4.094 3.447 3.448 

Zulässiger Höchstwert (ct/kWh)  7,35  7,35  7,35  7,35  7,35 7,35 7,35 

Durchschn., mengengewichte-

ter Zuschlagswert (ct(kWh)  

7,34  7,33  7,33  7,15  7,00 6,83 6,57 

Niedrigster bezuschlagter Ge-

botswert (ct/kWh)  

7,25  7,2  5,73  6,93  5,62 6,47 6,39 

Höchster bezugschlagter  

Gebotswert (ct/kWh)  

7,35  7,35  7,35  7,23 7,13 6,94 6,64 

Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2024), Ausschreibungser-
gebnisse der Bundesnetzagentur (BNetzA 2025). 

 

Abbildung 3-12:  Realisierungsraten für Windenergieanlagen an Land mit bereits abgelaufe-

ner Realisierungsfrist nach Ausschreibungsrunde 

  
Quellen: Monitoringberichte der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamts (BNetzA/BKartA 2023; BNetzA/BKartA 

2024). 
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82. Die Genehmigungsdauer für Windenergieanlagen an Land ist 2024 mit 23,1 Monaten wieder 

auf den Wert von 2020 gefallen. Die Genehmigungsdauer ging damit um etwa 10 % bzw. 3 Monate 

gegenüber 2023 zurück. Für die Dauer der Verfahren ergeben sich deutliche Unterschiede zwi-

schen den Bundesländern: Während in Bayern eine Genehmigung im Durchschnitt nach weniger 

als 10 Monaten erteilt wurde, liegt der Wert in Mecklenburg-Vorpommern bei über 50 Monaten 

(FA Wind 2025). 

83. Die von der Bundesregierung festgelegten Flächenziele für den Ausbau von Windkraft an 

Land sind ein wichtiger Grundlagenfaktor zur Ermöglichung des flächendeckenden Ausbaus. Die-

ser sollte nicht grundlegend verändert werden, da eine Veränderung den kosteneffizienten EE-

Ausbau und die damit einhergehende Infrastrukturplanung gefährden würde. 

3.2.3 Kapazitätsausbau und Ausschreibungsergebnisse für Windenergie auf See 

84. Bei der Windenergie auf See wurde im Jahr 2024 wurde mit 742 MW deutlich mehr Leistung 

zugebaut als im Jahr zuvor (257 MW). Gemessen am Rekordzubau im Jahr 2015 mit 2,3 GW war 

die Ausbaurate im vergangenen Jahr jedoch gering. Die gesamte installierte Leistung betrug am 

Jahresende 9,2 GW (vgl. Abbildung 3-13). Das Ziel des WindSeeG einer installierten Leistung von 

30 GW im Jahr 2030 ist somit noch weit von der Erreichung entfernt. 

Abbildung 3-13:  Installierte Leistung Windenergie auf See 

 

Anmerkung: Ziel nach WindSeeG. Quelle: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat 2025). 
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85. Auch der Ausbau der Windenergie auf See wird über Ausschreibungen gesteuert. Die Aus-

schreibungen werden nach Flächentyp unterschieden: zentral voruntersuchte Flächen werden 

vom Bundesamt für Seeschifffahrt und Hydrographie auf ihre Eignung für Windkraft geprüft, bei 

nicht zentral voruntersuchten Flächen müssen Bieter die Eignung selbst prüfen. Seit dem Jahr 

2023 werden Mengen für nicht zentral voruntersuchte Flächen erstmals durch ein mehrstufiges 

Gebotsverfahren ausgeschrieben, um die Zahlungsbereitschaft für Ausbauflächen zu ermitteln. In 

der ersten Runde konnten Bietende einen Gebotswert für den anzulegenden Wert abgeben. Für 

alle ausgeschriebenen Flächen lagen die Zuschlagswerte bei 0 ct/kWh, d. h. bei einem Förderungs-

verzicht. In einer zweiten Runde wird dann in einem dynamischen Online-Gebotsverfahren eine 

½ŀƘƭǳƴƎǎōŜǊŜƛǘǎŎƘŀŦǘ ŦǸǊ ŜƛƴŜ CƭŅŎƘŜ όƛƴ ϵκa²ύ ǸōŜǊ ŘƛŜ ǎƻƎŜƴŀƴƴǘŜ ȊǿŜƛǘŜ DŜōƻǘǎƪƻƳǇƻƴŜƴǘŜ 

ermittelt. Der Bieter mit dem höchsten Gebot erhält dabei den Zuschlag für die Fläche. Für zentral 

voruntersuchte Flächen wurde ein Gebotsverfahren mit qualitativen Kriterien durchgeführt. Die 

Kriterien sind der Beitrag zur Dekarbonisierung des Ausbaus der Windenergie auf See, die einge-

setzte Gründungstechnologie sowie der Beitrag zur Fachkräftesicherung. Der Zuschlagsempfänger 

trägt die Kosten der Voruntersuchung.  

86. In den Jahren 2023 und 2024 wurden alle ausgeschriebenen Mengen (2023: 8,5 GW; 2024: 

8 GW) bezuschlagt. Damit liegen die Ausschreibungsmengen im Rahmen der Vorgaben aus dem 

EEG (2023 und 2024: 8 bis 9 GW, 2025 und 2026: 3 bis 5 GW, ab 2027 jährlich 4 GW). In Tabelle 3-

4 sind die Ausschreibungsergebnisse der Gebotsrunden aus den Jahren 2024 und 2025 dargestellt. 

Für die ausgeschriebenen, nicht zentral voruntersuchten Flächen wurde im Jahr 2025 eine Netz-

anschlusskapazität von 1 GW bezuschlagt. Der bezuschlagte Gebotswert im Jahr 2025 ist mit 180 

aƛƻΦ ϵκD² signifikant niedriger als im Vorjahr (vgl. Tabelle 3-4)Σ ŀƭǎ ŜǊ ƳŜƘǊ ŀƭǎ м aǊŘΦ ϵκD² ōŜπ

trug. Die Ausschreibungen für zentral voruntersuchte Flächen im Jahr 2025 (2,5 GW) blieben ohne 

Gebot. Außerdem sind Verzögerungen bei den Offshore-Netzanschlüssen zu erwarten, sodass im 

Ergebnis das Ziel von 2030 erst mit einigen Jahren Verzögerung realistisch erreichbar ist (Übertra-

gungsnetzbetreiber 2025a). 

87. Die aktuellen Auktionsergebnisse zeigen, dass es zunehmend schwieriger wird, Offshore-

Windenergieanlagen ohne staatliche Flankierung zu realisieren. Die Hintergründe dafür sind viel-

fältig: Abschattungseffekte vermindern die Erträge neuer Windparks, Merit-Order-Effekte senken 

die Erlöse. Zudem sind die Kostenreduktionen für neue Offshore-Windparks gering und die Vor-

gaben für die Überbauung komplex. Insbesondere verlieren Power Purchase Agreements (PPAs) 

durch anhaltende Zeiträume mit sehr niedrigen bis negativen Strompreisen an Attraktivität. In der 

Folge wird sich in den nächsten Jahren die Frage stellen, wie das Ausschreibungsdesign insbeson-

dere für die zentral voruntersuchten Flächen überarbeitet werden kann, um Investitionsrisiken zu 

begrenzen (BWO 2025). 
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Tabelle 3-4:  Ausschreibungsergebnisse Windenergie auf See für 2024 

Fläche BK6-24-
002 

BK6-24-
003 

BK6-24-
004 

BK6-24-
006 

BK6-24-
007 

BK6-25-
007 

Zentral voruntersucht? ja ja ja nein nein nein 

Bezuschlagte Menge (MW) 2.000 2.000 1.500 1.500 1.000 1.000 

Bezuschlagter Gebotswert 
(zweite Gebotskomponente, 
aƛƻΦ ϵκa²ύ 

k.A. k.A. k.A. 1,305 1,065 0,18 

Quelle: Bundesnetzagentur (BNetzA/BKartA 2024), Ausschreibungsergebnisse der Bundesnetzagentur (BNetzA 2025). 

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 sowie Verordnungen wird durch die Übertragungsnetzbetreiber abgewickelt und 

dokumentiert. Abbildung 3-14 zeigt die monatlichen Ausgaben der Übertragungsnetzbetreiber für 

die Förderung und für verschiedene Aufgaben im Rahmen der Vermarktung und Abwicklung. Die 

darin ausgewiesenen Förderungen umfassen Marktprämie, Einspeisevergütungen sowie weitere 

Instrumente, z. B. die Flexibilitätsprämie (für Biomassekraftwerke; nur bis 2014 explizit ausgewie-

sen) oder den Mieterstromzuschlag. Die Ausschläge bei sonstigen Ausgaben in den Monaten 

August und September sind auf Rückzahlungen aus Jahresendabrechnungen des jeweils vorange-

gangenen Kalenderjahrs zurückzuführen. Die Summe der Förderungen und Prämien von 2010 bis 

August 2025 beträgt 330 Mrd. Euro, mit einem jährlichen Höchstwert von 30 Mrd. Euro im Jahr 

2020 (2023: 16,8 Mrd. Euro, 2024: 20,94). 
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Abbildung 3-14:  Monatliche Ausgaben im Rahmen des EEG-Kontos 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

89. Die jährliche Betrachtung der Ausgabenseite erlaubt auch einen Vergleich mit den prognos-

tizierten Zahlungen an finanziellen Förderungen im Rahmen des EEG. Die Netzbetreiber 

veröffentlichen diese im Rahmen ihrer Mittelfristprognose (Netztransparenz.de) für fünf Jahre in 

die Zukunft, d. h. aktuell bis 2030. Die tatsächlichen und prognostizierte Auszahlungen stehen in 

einem direkten Zusammenhang mit den Stromgroßhandelspreisen: Je niedriger die Strompreise, 

desto höher ist der im Rahmen der Marktprämie geförderte Differenzbetrag zum anzulegenden 

Wert. Die Mittelfristprognose 2025 (siehe Abbildung 3-15) geht von tendenziell sinkenden Strom-

preisen aus. Gegenüber der letztjährigen Mittelfristprognose sind die prognostizierten 

Fördervolumina spürbar niedriger, bei leicht höheren Strompreisen im Trendszenario. Für 2025 

werden insgesamt Auszahlungen von 18,2 Mrd. Euro an Anlagenbetreiber erwartet. Bis einschließ-

lich Oktober 2025 beliefen sich diese auf 16,2 Mrd. Euro, sodass die Prognose eingehalten werden 

könnte (Zahlungen im November und Dezember sind üblicherweise geringer als im Jahresdurch-

schnitt).  
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Abbildung 3-15:  Jährliche Ausgaben im Rahmen des EEG-Kontos, Stromgroßhandelspreise 

und Mittelfristprognose der Förderungen und Preise 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

90. Die Einnahmenseite aus Sicht der Übertragungsnetzbetreiber ist in Abbildung 3-16 darge-

stellt. Hier dominierte bis 2022 die EEG-Umlage. Seit 2024 übernehmen die Zahlungen des Bundes 

die Finanzierung der EEG-Differenzkosten, d.h. der Kosten nach Abzug der Einnahmen aus der 

Vermarktung der geförderten EEG-Mengen. Letztere stiegen während der Energiekrise aufgrund 

hoher Strompreise stark an. Nach einem Höchststand im August 2022 gingen die Vermarktungs-

einnahmen wieder zurück, wobei der Rückgang deutlich stärker war als jener bei den 

Großhandelspreisen. Dies deutet darauf hin, dass die Marktwerte der geförderten Einspeisungen 

in der Zwischenzeit gesunken sind. Dies zeigt sich auch in der Darstellung der relativen Marktwerte 

für Wind- und Photovoltaikstrom (vgl. Abbildung 3-18 und Abbildung 3-19). 

91. 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. Die Summe der EEG-Umlagen und Zahlungen des Bundes von 2010 bis Oktober 2025 

betrug 292 Mrd. Euro. Dies zusammen mit den Vermarktungserlösen von 41 Mrd. Euro ergibt zu-

sammen den gleichen Betrag wie die Summe der Förderungen und Prämien.  
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Abbildung 3-16:  Monatliche Einnahmen im Rahmen des EEG-Kontos 

 

Anmerkung: *Zahlungen des Bundes in den Jahren 2021 und 2024 schwankten stark zwischen den Monaten und 

wurden für die verbesserte Darstellung in durchschnittliche monatliche Zahlungen für das gleiche Jahr umge-

rechnet. In 2025 sind die Werte monatlich nach tatsächlicher Zahlung abgebildet. 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber über Netztransparenz.de. 

92. Die Übersicht über die monatlichen Kontostände im EEG-Konto wird in Abbildung 3-17 ge-

geben. Durch Zahlungen während der Corona-Krise und durch hohe Einnahmen aus der 

Vermarktung während der Energiepreiskrise gelangte das Konto ab 2021 deutlich ins Plus. Der 

Kontostand schmolz dann mit der Abschaffung der EEG-Umlage im Jahr 2022 wieder ab, sodass 

erst ab 2024 Zahlungen des Bundes als Ersatz der EEG-Umlage nötig wurden. 
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Abbildung 3-17:  Monatlicher Kontostand des EEG-Kontos 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber Netztransparenz.de. 

3.2.5 Marktwerte der erneuerbaren Energien 

93. Aufgrund der Gleichzeitigkeit der Erzeugung im Verlauf des Ausbaus der erneuerbaren Ener-

gien nehmen die Marktwerte für die fluktuierende Stromerzeugung aus Windkraft und 

Photovoltaik tendenziell ab (Kannibalisierungseffekt). Neben den absoluten Marktwerten ist der 

jeweilige relative Wert im Verhältnis zum EPEX-Spotpreis besonders interessant. Diese sind im 

Zeitverlauf für Winderzeugung in Abbildung 3-18 und für Photovoltaikstrom in Abbildung 3-19 

dargestellt. In beiden Darstellungen sind sinkende relative Marktwerte zu erkennen. Dies ist für 

die Photovoltaik besonders ausgeprägt, da dort die Gleichzeitigkeit der Erzeugung deutlich höher 

ist. Zur Mittagszeit wird aufgrund der hohen PV-Erzeugung die Residuallast mittlerweile häufig 

negativ, was zu sehr niedrigen oder sogar negativen Strompreisen führt. 
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Abbildung 3-18:  Marktwerte für Strom aus Windkraftanlagen relativ zum Preis für Stunden-

kontrakte (EPEX Spot, Monatsmittelwerte) 

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber Netztransparenz.de. 
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Abbildung 3-19:  Marktwerte für Strom aus Solaranlagen relativ zum Preis für Stundenkon-

trakte (EPEX Spot, Monatsmittelwerte)  

 

Quelle: Übertragungsnetzbetreiber Netztransparenz.de. 

3.3  Kohleausstieg 

3.3.1 Aktueller Stand des Kohleausstiegs  

94. Der Ausstieg aus der Kohleverstromung in Deutschland ist bis spätestens 2038 zu realisie-

ren. Die gesetzliche Grundlage dazu bildet das Kohleverstromungsbeendigungsgesetz (KVBG). In 

den letzten Jahren hatte Kohleverstromung einen signifikanten, jedoch deutlich sinkenden Anteil 

an der realisierten Gesamtstromerzeugung in Deutschland. So machte die Erzeugung aus Stein- 

und Braunkohlekapazitäten im Jahr 2023 noch einen Anteil von 26 % an der Gesamterzeugung aus 

und sank im Jahr 2024 auf 22 %. Damit ist die Erzeugung aus Stein- und Braunkohle im Jahr 2024 

um 61 % gegenüber dem Jahr 2015 zurückgegangen. Auch die installierte Erzeugungsleistung der 

Kohlekraftwerke, die am Markt teilnehmen, zeigt eine rückläufige Entwicklung auf. So hat sich die 

installierte Leistung dieser Kraftwerke von 46,19 GW im Jahr 2015 auf 29,16 GW im Jahr 2023 und 

24,81 GW im Jahr 2024 reduziert. Dies entspricht einem Rückgang von 37 % bzw. von 46 %.  
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95. Vorübergehend konnte eine stärkere Nutzung von Kohlekraftwerken im Vergleich zum vor-

herigen Trend beobachtet werden. Ein Grund dafür sind u.a. die 2022 beobachteten hohen 

Gaspreise im Zuge der Energiekrise. Dabei wurden Kohlekraftwerke als regelbare Kraftwerkskapa-

zitäten zur Ausweitung des Stromangebots eingesetzt, um Erdgas zu sparen. Diese 

Kohlekraftwerke wurden vorübergehend als Teil der Krisenmaßnahmen zur Vergrößerung des 

Stromangebots genutzt, da diese ohne Verzögerung zur Stromerzeugung herangezogen werden 

konnten. Zwischenzeitlich stieg somit deren Anteil an der Gesamtstromerzeugung in den Jahren 

2021 (27 %) und 2022 (31 %) im Vergleich zu den Vorjahren an. Nach diesem zwischenzeitlichen 

Anstieg der Kohleverstromung während der Energiekrise sind sowohl die gesamte Erzeugungs-

menge als auch die installierten Kapazitäten wieder rückläufig. Dies ist in Abbildung 3-20 zu sehen. 

Gründe für den signifikant sinkenden Anteil der Kohleverstromung an der gesamten Stromerzeu-

gung sind u.a. der ambitionierte Ausbau der erneuerbaren Erzeugung, die durch den europäischen 

EU-Emissionshandel veränderten Kostenstrukturen sowie die Stilllegung von Kohlekraftwerken. 

Perspektivisch müssen die aktuell genutzten Kohlekapazitäten durch zusätzliche regelbare Kraft-

werkskapazität sowie die sinnvollere Einbindung von Flexibilitäten ersetzt werden, um den 

Kohleausstieg zu realisieren. Je schneller dies gelingt, desto besser sind die Aussichten auf einen 

möglichen vorgezogenen Kohleausstieg. 

96.  Für die Beschleunigung des Kohleausstiegs auf das Jahr 2035 ist im Rahmen des §47 KVBG 

eine gesetzliche Grundlage enthalten. Eine umfassende Überprüfung dazu ist für die Jahre 2022, 

2026, 2029 und 2032 angesetzt, wobei der für das Jahr 2022 vorgesehene Überprüfungsbericht 

noch nicht vorgelegt wurde. Im Koalitionsvertrag ist festgehalten, dass der ausstehende Bericht 

unverzüglich vorgelegt werden soll. Ein Kohleausstieg bis zum Jahr 2030, wie ihn die Vorgängerre-

gierung in Ihrem Koalitionsvertrag anstrebte (siehe SPD, Bündnis 90/Die Grünen, FDP 2021), 

wurde im neuen Koalitionsvertrag nicht als explizites Ziel angegeben.  
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Abbildung 3-20:  Erzeugung und installierte Leistung von Kohlekraftwerken in Deutschland 

von 2015 bis 2024 

 

Quelle: Daten von AGEB (2024), eigene Darstellung.  

97. Aufgrund des langsam verlaufenden Netz- und Infrastrukturausbaus sowie des schleppen-

den Zubaus steuerbarer Kapazitäten (z.B. an Gaskraftwerken) ist offen, in welchem Umfang sich 

der Kohleausstieg im Rahmen weiterhin hoher Standards der Versorgungssicherheit bzw. der Sys-

temsicherheit ohne massive Begleitmaßnahmen (Überführung von Kohlekraftwerken in relativ 

hoch vergütete Reserven etc.) vollziehen könnte. Dies gilt sowohl für ordnungsrechtliche wie auch 

und besonders für marktgetriebene Stilllegungen (vgl. Abschnitt 3.3.4).  

98. Das KVBG schreibt konkrete Zielniveaus für die installierten Kapazitäten der Kohlekraft-

werke für verschiedene Jahre vor. Zu diesen Zeitpunkten müssen die installierten Kapazitäten an 

Stein- und Braunkohlekraftwerken den Zielniveaus entsprechen. Der Stilllegungspfad ist dabei auf 

das Jahr 2038 ausgerichtet. Im Jahr 2015 betrug die installierte Leistung der Kohlekraftwerke, die 

am Markt teilnehmen, noch 46 GW. Bis Ende 2024 wurde die installierte Leistung auf nur noch 

25 GW gesenkt. Dies entspricht einem Rückgang von 46 %. Bisher wurden insbesondere Steinkoh-

lekraftwerke stillgelegt (15 GW seit 2015).  
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99. Als weitere Zielsetzungen sind u.a. die Marke von 17 GW zum 01. April 2030 (davon 8 GW 

Steinkohle und 9 GW Braunkohle) und der vollständige Kohleausstieg zum 31.12.2038 formuliert. 

In den Jahren zwischen diesen Zieldaten sinkt das Zielniveau für installierte Leistung an Kohlekraft-

werken gleichmäßig. Dabei ist das Zielniveau für verbleibende Steinkohlekraftwerkskapazitäten 

als Differenz zwischen dem Zielniveau für Kohlekraftwerke gesamt und den verbleibenden Kapa-

zitäten an Braunkohlekraftwerken festgelegt. Das wird in Abbildung 3-23 dargestellt. 

100. Werden nach §7 Abs. 5 KVBG nicht ausreichend Steinkohle- und kleinere Braunkohlekapa-

zitäten stillgelegt, ist die gesetzliche Reduzierung anzuwenden. Dabei handelt es sich um eine 

ordnungsrechtliche Stilllegung. Das Vorgehen dazu ist in Abbildung 3-21 dargestellt. Nach Festle-

gung der stillzulegenden Kapazitäten werden entsprechend Kraftwerke nach Altersreihung 

ausgewählt, bis die errechnete Kapazität überschritten ist. Sollten die betroffenen Kraftwerke in 

einer Prüfung durch den ÜNB als systemrelevant eingestuft werden, so werden sie in die Netzre-

serve überführt, nehmen allerdings nicht mehr am Strommarkt teil. 

Abbildung 3-21:  Gesetzliche Reduzierung von Kraftwerkskapazität 

Quelle: KVBG, eigene Darstellung. 
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101. Trotz der konkreten Zielniveaus des KVBG ist es auch möglich, einzelne Kapazitäten über 

eine freiwillige Stilllegung früher stillzulegen und somit die gesetzlichen Zielniveaus früher zu er-

reichen. Hintergrund könnte eine marktgetriebene Stilllegung aufgrund der 

energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen sein, was sich wiederum auf die Reservevorhaltung 

und den Zubau von regelbaren Kraftwerkskapazitäten auswirkt, vgl. Kapitel 6.1. Neben den ge-

setzlichen Regelungen wie den bereits absolvierten Stilllegungsauktionen für 

Kompensationszahlungen oder der bereits beschriebenen gesetzlichen Reduzierung, welche nach 

§51 KVBG ein Kohleverstromungsverbot nach sich ziehen, bestehen somit noch die Möglichkeiten 

einer Umrüstung auf andere Energieträger oder einer freiwilligen Stilllegung. Diese Möglichkeiten 

gelten für Steinkohlekraftwerke sowie kleinere Braunkohlekraftwerke mit einer installierten Leis-

tung kleiner als 150 MW. Größere Braunkohlekraftwerke haben nach §49 KVBG eine individuelle 

Stilllegung mit einem Enddatum des Betriebs. Auch größere Braunkohlekraftwerke haben die 

Möglichkeit einer freiwilligen Stilllegung. Diese Möglichkeiten sind in Abbildung 3-22 dargestellt. 

Bei einer möglichen Stilllegung folgt nach §13b Abs. 2 EnWG eine Prüfung des Kraftwerks auf Sys-

temrelevanz durch den jeweiligen Übertragungsnetzbetreiber. 

Abbildung 3-22:  Gesetzliche Möglichkeiten zur Stilllegung von Kohlekraftwerken 

 
Quelle: KVBG, eigene Darstellung.  
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102. Der gesetzliche Ausstiegspfad für den Kohleausstieg in Deutschland ist in Abbildung 3-23 zu 

sehen. Hier wird die verbliebene Nennleistung je nach Technologie in den Jahren bis 2038 darge-

stellt, wobei die beschriebenen Entwicklungen bis 2027 bereits berücksichtigt sind. In den 

darauffolgenden Jahren wird die Erreichung des Zielpfades (rote Linie) insbesondere über die ge-

setzliche 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 Braunkohlekraftwerken). Die bereits abgelaufenen Krisenmaßnahmen haben den Zielpfad 

für den Kohleausstieg nach KVBG im Kern nicht verändert. Neben der Befolgung des Zielpfads 

werden Kraftwerkskapazitäten entsprechend der bereits beschriebenen Möglichkeiten zuneh-

mend in die Netzreserve verschoben, was zu einem Anstieg der außerhalb des Marktes 

betriebenen Kapazität geführt hat. Die aktuelle Situation der Reserven wird im Folgenden genauer 

betrachtet. 
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Abbildung 3-23:  Gesetzlicher Kohleausstiegspfad 

 
Quelle: KVBG (für die Braunkohlekraftwerke und das Zielniveau), BNetzA (2025), BNetzA (2023).  

3.3.2 Kohlekraftwerke in Reserven 

103. Wenn Kohlekraftwerke stillgelegt werden, sieht das KVBG wie erwähnt einen Prüfprozess 

vor, um die Versorgungssicherheit zu gewährleisten. Einschlägig sind hier für die Steinkohlekraft-

werke der § 26 KVBG im Falle von Ausschreibungen und § 37 KVBG, wenn die gesetzliche 

Reduzierung zur Anwendung kommt. Für große Braunkohlekraftwerke sind entsprechende Rege-

lungen im § 42 Absatz 2 KVBG enthalten. 
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104. Im Grundsatz wird bei der Stilllegung von Kohlekraftwerken basierend nach § 13b EnWG 

geprüft, ob die stillzulegende Anlage systemrelevant ist. Die Prüfung erfolgt durch den systemver-

antwortlichen Übertragungsnetzbetreiber und wird nach § 13b Absatz 5 EnWG durch die 

Bundesnetzagentur genehmigt. Wenn Steinkohlekraftwerke systemrelevant sind, werden sie in 

die Netzreserve überführt. § 13c EnWG regelt die entsprechende Vergütung der Anlagen in der 

Netzreserve. In der Netzreserve erfolgt ein Kraftwerkseinsatz nur durch Anforderung der Übertra-

gungsnetzbetreiber, wenn die marktlichen Alternativen ausgeschöpft sind. 

105. Diese Prüfung erfolgt bei großen Braunkohlekraftwerken nur, wenn die Stilllegung vorzeitig 

erfolgen soll, also früher als in Anlage 2 KVBG vorgesehen (§ 42 Absatz 2 KVBG). Ist eine zeitlich 

gestreckte Stilllegung für das Kraftwerk vorgesehen, kann diese lediglich vorgezogen werden. Für 

Steinkohlekraftwerke enthält § 37 KVBG eine analog ausgestaltete Regelung.  

106. Die folgende Abbildung 3-24 zeigt den Umfang, in dem in einer Stilllegungsauktion erfolg-

reiche Steinkohlekraftwerke in die Netzreserve überführt wurden. Diese Kraftwerke 

repräsentierten im Jahr 2024 bereits knapp über die Hälfte der Steinkohlekraftwerke in der Netz-

reserve. Während insbesondere in den ersten Jahren stillgelegte Steinkohlekraftwerke aus 

Norddeutschland nicht in die Netzreserve überführt wurden, wurden im Jahr 2024 deutlich mehr 

stillgelegte Steinkohlekraftwerke in die Netzreserve überführt.  

Abbildung 3-24:  Reserven im deutschen Stromsystem 2024 

 

Anmerkung: * bnBm = besondere netztechnische Betriebsmittel. 
Quelle: Kraftwerksliste 2024 der Bundesnetzagentur.  
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Abbildung 3-25: Übersicht über die außerhalb des Marktes gebundene Kraftwerkskapazität 

 
Anmerkung: Daten für das Jahr 2022 mit Stand 31.05.2022. Zu diesem Zeitpunkt waren Anlagen aufgrund der Krisenmaßnah-
men noch nicht in den Markt zurückgekehrt.  
Quellen: Kraftwerkslisten 2015 bis 2025 der BNetzA. 

107. Nach dem Auslaufen der Sicherheitsbereitschaft sind aktuell keine Braunkohlekraftwerke in 

wŜǎŜǊǾŜƴ ƎŜōǳƴŘŜƴΦ aƛǘ ŘŜǊ α½ŜƛǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘǊŜŎƪǘŜƴ {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎά ŦƛƴŘŜǘ ƧŜŘƻŎƘ Ŝƛƴ ŅƘƴƭƛŎƘŜǎ YƻƴȊŜǇǘ 

ŀō !ƴŦŀƴƎ нлнс ǿƛŜŘŜǊ !ƴǿŜƴŘǳƴƎΣ ǿŜƴƴ ŘŜǊ YǊŀŦǘǿŜǊƪōƭƻŎƪ WŅƴǎŎƘǿŀƭŘŜ 5 ƛƴ ŘƛŜ α½ŜƛǘƭƛŎƘ ƎŜπ

ǎǘǊŜŎƪǘŜ {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎά ǸōŜǊŦǸƘǊǘ ǿƛǊŘΦ !ƴŦŀƴƎ нлну ǿƛǊd auch der Kraftwerksblock Jänschwalde C in 

ŘƛŜ α½ŜƛǘƭƛŎƘ gestreckte {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎά ǸōŜǊŦǸƘǊǘΦ Im Kontext dieser werden Kraftwerke nicht mehr 

im Markt betrieben, sondern können für Anforderungen der Übertragungsnetzbetreiber nach 

Maßgabe des § 1 Abs. 6 der Elektrizitätssicherungsverordnung (EltSV) genutzt werden. Dabei er-

ŦƻƭƎǘ ŘŜǊ 9ƛƴǎŀǘȊ Ǿƻƴ .ǊŀǳƴƪƻƘƭŜŀƴƭŀƎŜƴ ƛƴ ŘŜǊ α½ŜƛǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘǊŜŎƪǘŜƴ {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎά ŘǳǊŎƘ ŘƛŜ 

Übertragungsnetzbetreiber lediglich nachrangig zu anderen geeigneten Maßnahmen nach § 13 

Abs. 1 EnWG, soweit diese zur Gewährleistung der Sicherheit und Zuverlässigkeit des Elektrizitäts-

versorgungssystems ausreichend sind (§50 Abs. 2 KVBG), d.h. nach dem Einsatz der verfügbaren 

Reserven. Beide angesprochenen Blöcke werden zum Ende 2028 endgültig stillgelegt.  
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108. Außerdem sieht das KVBG ab dem Jahr 2030 noch umfangreiche Optionen für einen Reser-

vebetrieb von Braunkohlekraftwerken im Rheinischen Revier mit einem Umfang von bis zu 3,6 GW 

ǾƻǊΦ 5ƛŜǎ ǳƳŦŀǎǎǘ ȊǳƳ ŜƛƴŜƴ ŜƛƴŜ α½ŜƛǘƭƛŎƘ ƎŜǎǘǊŜŎƪǘŜƴ {ǘƛƭƭƭŜƎǳƴƎά ŦǸǊ ŜƛƴŜƴ .ƭƻŎƪ ƛƳ YǊŀŦǘǿŜǊƪ 

Niederaußem (Block G oder H) für 4 Jahre ab dem 01.01.2030 und zum anderen eine noch auszu-

gestaltende Reserve für die Blöcke Niederaußem K, BoA 2 und BoA 3 (§ 47 KVBG). Im Rahmen der 

Evaluation des Kohleausstiegs im Jahr 2026 soll überprüft werden, ob dieser Reservebetrieb sinn-

voll ist. 

109. Die Expertenkommission beobachtet, dass durch die verschiedenen Reserven ein unüber-

sichtliches und teilweise inkonsistentes System der Kapazitätssicherung entstanden ist, durch das 

erhebliche Kosten entstehen, welche wiederum über Netzentgelte umgelegt werden müssen. Die 

Vorhaltekosten für Kapazitäten als Teil des Engpassmanagements liegen diesbezüglich für das Jahr 

2025 bereits bei prognostizierten 870 Mio. Euro (BNetzA 2024). Die Grundlagen dieser Kapazitäts-

sicherung sind dabei in verschiedenen rechtlichen Gesetzen und Verordnungen geregelt (z.B. im 

KVBG, EnWG), welche nicht konsistent aufeinander abgestimmt sind. Somit sind teilweise Redun-

danzen entstanden, wie eine unklare Aufteilung von Kapazitäten in Netz- und Kapazitätsreserve, 

welche zudem unter unterschiedlichen Vergütungsmechanismen betrieben werden. Vor diesem 

Hintergrund sollte ein Auslaufen der Reservevorhaltungen angestrebt werden. Eine konsistente 

Bewertung und Weiterentwicklung der aktuellen Reserveinstrumente setzt jedoch voraus, dass 

zunächst eine Grundsatzentscheidung über die Ausgestaltung eines zukünftigen Kapazitätsmecha-

nismus getroffen wird (vgl. Kapitel 6.1). Nur durch eine rechtzeitige Identifizierung und 

Ankündigung eines kohärenten Regulierungsrahmens lässt sich sicherstellen, dass Versorgungssi-

cherheit langfristig gewährleistet bleibt und gleichzeitig die Effizienz des Gesamtsystems nicht 

durch parallele Strukturen beeinträchtigt wird.  

110. Im Koalitionsvertrag der aktuellen Regierung wird eine stärkere Einbindung von Reserven in 

den Strommarkt vorgesehen (CDU, CSU, SPD 2025). Kraftwerke, die sich in einer Reserve befinden 

und entsprechend mit einer Vergütung der Kapazitätsvorhaltung finanziert sind, sollen künftig 

nicht nur zur Lösung von Versorgungsengpässen, sondern auch zur Stabilisierung des Strompreises 

eingesetzt werden. Ein solcher Ansatz ist nach Auffassung der Expertenkommission jedoch außer-

ordentlich kritisch zu bewerten: 

¶ Kraftwerken, die am Markt teilnehmen und nicht Teil einer Reserve sind, werden Erlösmög-

lichkeiten über Preisspitzen entzogen. Gleichzeitig wird der notwendige Zubau neuer, 

flexibler Gaskraftwerke erschwert, da durch die Begrenzung von Preisen die Deckungsbei-

träge für Investitionen in diese Technologien eingeschränkt werden.   

¶ Durch fehlende Investitionen in steuerbare Kapazitäten wird gleichzeitig der Bedarf an einer 

stärkeren Vorhaltung von Kapazitäten außerhalb des Marktes erhöht, was zu zusätzlichen 

Kosten für die Reservevorhaltung führt, und die Systemkosten steigen lässt.  



   

 

149 

 

¶ Eine Folge kann außerdem eine Unterwanderung des Kohleausstiegspfads sein, wie der bis-

herige Anstieg an systemrelevanten Kohlekraftwerken in den Reservekapazitäten bereits 

zeigt. Es droht eine verstärkte Abhängigkeit von kohlebasierten Reservekapazitäten, die 

weder marktwirtschaftlich effizient noch klimapolitisch zu rechtfertigen ist. 

¶ Signifikant preissenkende Effekte wären nur bei entsprechend niedrigen Auslösepreisen zu 

erwarten, womit jedoch wiederum hohe Kosten für die Allgemeinheit über eine notwen-

dige Umlage, z.B. über Netzentgelte, entstehen. Bei höheren Auslösepreisen ist aufgrund 

der sehr geringen Anzahl an Stunden, in denen die Reserve zum Einsatz käme, kein signi-

fikanter preissenkender Effekt zu erwarten. Aufgrund der marktverzerrenden Wirkung 

dieser Regelung könnte es sogar zu gegenteiligen Preiseffekten kommen (EWI 2025). 

3.3.3 Löschung von Zertifikaten 

111. Durch nationale Maßnahmen wie die Stilllegung von Kohlekraftwerken in Deutschland kön-

nen Zertifikate im EU-Emissionshandel (EU ETS) freiwerden. Um zu verhindern, dass ein 

sogenannten Wasserbetteffekt auftritt, bzw. um diesen Effekt auszugleichen, ist nach § 10 Treib-

hausgasemissionshandelsgesetz (TEHG) vorgesehen, dass die Bundesregierung die durch den 

Kohleausstieg freiwerdende Menge an Zertifikaten im EU-Emissionshandelssystem löscht (ehe-

mals § 8 Absatz 1 TEHG). Im Zusammenspiel mit den europäischen Vorgaben ergibt sich ein 

mehrstufiges Verfahren (nach § 25 der EU-Auktionsverordnung des EU-Emissionshandels). Das 

Verfahren ist mehrstufig, weil in einem ersten Schritt die Löschungsabsicht nach der Stilllegung 

des Kohlekraftwerks bei der EU-Kommission angezeigt werden muss. Die genaue Quantifizierung 

der Löschungsmengen und deren Anzeige bei der EU-Kommission erfolgt dann jeweils ex-post, 

also für das Vorjahr.  

112. Für die im Jahr 2021 stillgelegten Kohlekraftwerke erfolgte jedoch keine Löschung, weil die 

EU-Kommission die damalige Löschungsnotifizierung nicht akzeptierte (vergleiche im Detail Deut-

scher Bundestag 2025). Das Verfahren startete also mit den im Jahr 2022 stillgelegten 

Kohlekraftwerken. Ende 2023 hat die Bundesregierung eine entsprechende Absichtsnotifizierung 

bei der EU-Kommission eingereicht. Die Gesamthöchstmenge der Löschung beträgt 12,25 Mio. t 

CO2 für die beiden im Jahr 2022 stillgelegten Kohlekraftwerke (Neurath A und Frechen).9 Wie be-

reits beschrieben, erfolgt die genaue Quantifizierung jeweils ex-post. Die Kraftwerke wurden zum 

Ende des Jahres 2022 stillgelegt. Daher war im Jahr 2022 noch keine Emissionsminderung zu be-

obachten. Für die Emissionsminderungen durch die Stilllegung dieser beiden Kraftwerke im Jahr 

 
9  Europäische Kommission (2024) 
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2023 hat die Bundesregierung im April 2025 die Löschungsmenge festgestellt und bei der EU no-

tifiziert.10 Im Rahmen einer Strommarktmodellierung wurde ermittelt, dass durch die Stilllegung 

der Kraftwerke 0,8 Mio. t CO2 im Jahr 2023 eingespart wurden. Ein Teil der Zertifikate wird durch 

die MSR gelöscht, so dass die Löschungsmenge 0,5 Mio. t CO2 beträgt. Die Löschung der entspre-

chenden Zertifikate erfolgt ab September 2025.  

113. Grundsätzlich sieht der § 10 TEHG und auch die Löschungsnotifizierung vom April 2025 vor, 

dass die Wirkung der MSR bei der Quantifizierung der Löschungsmenge berücksichtigt werden 

soll. Denn die MSR kann je nach Höhe der Gesamtmenge der im Umlauf befindlichen Zertifikate 

(TNAC, total numer of allowances in circulation) Zertifikate aufnehmen (Abbildung 3-26). Oberhalb 

eines TNACs von 1.096 Millionen EUAs beträgt die Aufnahmerate in die MSR 24 % pro Jahr, im 

Übergangsbereich zwischen 833 Millionen EUA und 1.096 Millionen EUA beträgt die marginale 

Aufnahmerate 100 %, weil die MSR immer genau so viele Zertifikate aufnimmt, dass der TNAC 

genau auf 833 Millionen EUA reduziert wird. Sinkt der TNAC unter 833 Millionen EUA findet keine 

Aufnahme in die MSR statt. In den letzten Jahren lag die TNAC jeweils leicht über dem mit dem 

Fit-For-55-Paket neu eingeführten Übergangsbereich von 1.096 Millionen EUA. Aktuell kann die 

MSR also nur einen Teil der durch den Kohleausstieg freiwerdenden Zertifikate aufnehmen. Daher 

löscht die Bundesregierung aktuell die freiwerdenden Zertifikate. Sollte der TNAC in den nächsten 

Jahren absinken und sich im Übergangsbereich zwischen 833 Millionen EUA und 1.096 Millionen 

EUA befinden, soll nicht mehr gelöscht werden, weil die freiwerdenden Zertifikate dann zu 100 % 

durch die MSR aufgenommen werden.  

114. Ausblick: Die nächste Notifizierung der Löschungsabsicht für die im Jahr 2024 stillgelegten 

Kraftwerke soll bis zum Ende des Jahres 2025 erfolgen. Die nächste jährliche Löschungsnotifizie-

rung erfolgt dann im April 2026 für die Emissionsminderungen im Jahr 2024 (für Stilllegungen in 

den Jahren 2022 bis 2024). Ob dann eine Löschung notwendig wird, hängt in erster Linie von der 

Entwicklung der Gesamtumlaufmenge (TNAC) ab. Die Expertenkommission betont, dass es für die 

Konsistenz der nationalen Maßnahmen wichtig ist, dass die durch den Kohleausstieg freigeworde-

nen und nicht in die MSR überführten Zertifikate gelöscht werden, um einen Emissionsanstieg in 

anderen Anlagen, die vom EU-Emissionshandel erfasst werden, zu vermeiden. Daher begrüßt, die 

Expertenkommission, dass sich jetzt ein regelmäßiges Verfahren herausbildet und dass in diesem 

Jahr erstmals Zertifikate gelöscht werden.  

 
10  Europäische Kommission (2025)   
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Abbildung 3-26:  Entwicklung der Gesamtumlaufmenge im EU-Emissionshandel und Wir-

kung der MSR 

 
Quellen: DG Clima (2025).  

3.3.4 Zukünftige Wirtschaftlichkeit der verbliebenen Kohlekraftwerke 

115. Neben den politisch vereinbarten und rechtlich fixierten Stilllegungszeitpunkten für Kohle-

kraftwerke ergibt sich der real erwartbare Beitrag der Kohleverstromung vor allem aus der 

ökonomischen Situation der Kraftwerke im Strommarkt. Für kurzfristige Betriebsentscheidungen 

sind vor allem die kurzfristigen Grenzkosten der Stromerzeugung (Brennstoffkosten, (Opportuni-

täts-) Kosten für die Emissionsberechtigungen des EU ETS) relevant. Entscheidend für den Verbleib 

der Kraftwerke im Strommarkt sind jedoch die im Strommarkt erwirtschaftbaren Deckungsbei-

träge, die sich vor allem aus der Differenz der Erlöse im Strommarkt und den kurzfristigen 

Grenzkosten ergeben. Aus diesen Deckungsbeiträgen muss die Amortisation der Investitionen so-

wie fixen Betriebskosten (Wartung und Instandhaltung, Personal etc.) erfolgen. Wenn die fixen 

Betriebskosten nicht mehr erwirtschaftet werden können, werden die Kraftwerke und ggf. die 

verbundenen Tagebaue (im Bereich der Braunkohleverstromung) zum nächstmöglichen Termin 

stillgelegt, zu dem die entsprechenden Kosten vermieden werden können (große Revisionen, Aus-

lauf von Tarifverträgen etc.). Wenn die fixen Betriebskosten erwirtschaftet werden können, wird 

das Kraftwerke auch für den Fall weiterbetrieben, dass die Investitionen (also die versunkenen 

Kosten) nicht mehr erwirtschaftet werden können. 
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116. Die Abbildung 3-27 zeigt die Entwicklung der Deckungsbeiträge für typische Erdgas-, Stein-

kohle und Braunkohlekraftwerke im Zeitraum seit 2007. In den Jahren bis 2020 konnten 

Kohlekraftwerke, bei diversen Schwankungen, meist Deckungsbeiträge von teilweise deutlich 

ǸōŜǊ нл ϵκa²Ƙ ŜǊǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘŜƴΦ .Ŝƛ Ŝƛƴer Jahresauslastung von 50 % bis 75 % konnten damit jähr-

liche Deckungsbeiträge von etwa 90 bzw. 130 ϵκƪ² ŜǊǿƛǊǘǎŎƘŀŦǘŜǘ ǳƴŘ ŘŀƳƛǘ ŘƛŜ ŦƛȄŜƴ 

Betriebskosten der Kraftwerke und ggf. der Tagebaue gut abgedeckt werden. Für Gaskraftwerke 

ergab sich im Zeitraum 2013 bis 2017 eine deutlich andere Situation. Diese Anlagen konnten nur 

weiter betrieben werden, wenn andere Erlösströme, vor allem aus der gekoppelten Erzeugung 

von vermarktbarer Wärme, realisiert werden konnten. Im Zug der Energiemarktturbulenzen der 

Jahre 2022 und 2023 stiegen die Deckungsbeiträge auf WŜǊǘŜ Ǿƻƴ ǸōŜǊ рлл ϵκa²Ƙ όYƻƘƭŜƪǊŀŦǘπ

ǿŜǊƪŜύ ōȊǿΦ Ŧŀǎǘ олл ϵκa²Ƙ όDŀǎƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜύ ŀƴΦ {ŜƛǘŘŜƳ ǎƛƴŘ ŘƛŜ 5ŜŎƪǳƴƎǎōŜƛǘǊŅƎŜ ǿƛŜŘŜǊ ǎǘŀǊƪ 

ƎŜŦŀƭƭŜƴ ǳƴŘ ƭŀƎŜƴ ŦǸǊ {ǘŜƛƴƪƻƘƭŜƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜ ƛƳ {ŜǇǘŜƳōŜǊ нлнр ōŜƛ ƪƴŀǇǇ ол ϵκa²ƘΣ ŦǸǊ .Ǌŀǳƴπ

kohlekraftwerke bei Werten von 10 biǎ мр ϵκa²Ƙ ǳƴŘ ŦǸǊ DŀǎƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜ ōŜƛ ƪƴŀǇǇ нр ϵκa²ƘΦ 

Diese Niveaus dürften für die meisten (Bestands-) Kraftwerke, die mit den hier betrachteten 

Brennstoffen betrieben werden sowie die im Braunkohlebereich angeschlossenen Tagebaue für 

die Deckung der fixen Betriebskosten auskömmlich sein. 
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Abbildung 3-27:  Entwicklung der Deckungsbeiträge von konventionellen Kraftwerken: 

Green Spark Spread, Clean Dark Spread, Clean Brown Spread 

 

  

  

Anmerkung: Die Berechnung der historischen Daten bis zum jeweils gezeigten Bezugsmonat basiert auf Preisergebnissen für 
die jeweiligen Terminkontrakte für das Folgejahr. Für die Projektion werden die im gezeigten Bezugsmonat gehandelten Ter-
minkontrakte für die Folgejahre verwendet. Dadurch ergibt sich methodisch zwischen den historischen und den 
Projektionsdaten eine Lücke, um die Terminkontrakte des gezeigten Bezugsjahres nicht doppelt zu verwenden. Im Jahr 2023 
konnten in der Spitze Deckungsbeiträge von bis zu 550 ϵκa²Ƙ erwirtschaftet werden (nicht dargestellt). 
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf EEX (2025 a-c) und ICE (2025). 
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117. In den nächsten Jahren dürfte sich diese Situation jedoch erheblich ändern. Durch die aus-

geprägte Contango-Situation im Bereich der Emissionszertifikate (die aktuellen Spot-Preise liegen 

deutlich unter den Preisen für Terminkontrakte) sowie die deutliche Backwardation-Situation bei 

Erdgas (die aktuellen Spot-Preise liegen deutlich über den Preisen für Terminkontrakte) und die 

sich daraus ergebende (Netto-) Wirkung auf die Großhandelspreise für Strom sinken die auf 

Grundlage der Terminpreise ermittelbaren Deckungsbeiträge für die emissionsintensiven Kohle-

kraftwerke in der zweiten Hälfte der 2020er Jahre sehr deutlich und erreichen zum Ende der 

aktuellen Dekade klar auch den negativen Bereich. Für Erdgaskraftwerke liegen die Deckungsbei-

träge in einem Bereich, der zur Finanzierung der fixen Betriebskosten auch bei geringeren 

Auslastungen (d.h. im Bereich von 25 %) auskömmlich sein kann. Die ebenfalls in der Abbildung 3-

27 gezeigte Situation für unterschiedliche Zeitpunkte seit 2023 verdeutlicht, dass die Entwicklung 

der Deckungsbeiträge auf Basis der aktuell absehbaren Marktdaten vergleichsweise robust ist. Vor 

allem für Kraftwerke, die zur Deckung ihrer fixen Betriebskosten auf relativ hohe Betriebszeiten 

bzw. die Terminvermarktung ihrer Produktion angewiesen sind, ist gegen Ende der 2020er, spä-

testens zu Beginn der 2030er Jahre mit massivem Stilllegungsdruck zu rechnen. Der 

marktgetriebene Kohleausstieg wird sich daher mit hoher Wahrscheinlichkeit deutlich vor den in 

Deutschland gesetzlich festgelegten Zeitpunkten und auch in anderen Staaten vollziehen, in denen 

die Preise des EU ETS zur Wirkung kommen. Aufgrund des langsam verlaufenden Netz- und Infra-

strukturausbaus sowie des schleppenden Zubaus steuerbarer Kapazitäten (z.B. in Gaskraftwerken) 

ist offen, in welchem Umfang ordnungsrechtlich oder marktgetrieben stillgelegte Kohlekraftwerke 

dann noch in Reserven vorgehalten werden müssten. Maßnahmen, die ein Ablösen dieser kosten-

intensiven Reserven beschleunigen könnten, sind eine Beschleunigung beim Netzausbau oder die 

Schaffung sinnvoller marktlicher Anreize zum Zubau von neuer Kraftwerkskapazität und zur Nut-

zung vorhandener Flexibilitätspotentiale (vgl. Kapitel 3.5.1 und Kapitel 6.1).  

118. Als Konsequenz des marktgetriebenen Kohleausstiegs werden sich im EU ETS auch höhere 

CO2-Preisniveaus einstellen, da sich die derzeitigen Preise vor allem gut über den Brennstoffwech-

sel von der Kohle- zur Erdgasverstromung erklären lassen und nach dem (europaweiten) 

Kohleausstieg bei der Preisbildung im EU ETS neue Vermeidungsoptionen zur Wirkung kommen 

müssen, die durch höhere Preise charakterisiert sind (Backstop-Optionen). 
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3.4 Stromnetze 

119. Für ein funktionierendes Stromsystem spielt die Netzinfrastruktur eine zentrale Rolle. Diese 

liegt in der Verantwortlichkeit der Netzbetreiber, die der Regulierung durch die Bundesnetzagen-

tur (BNetzA) unterliegen. Zu den zentralen Aufgaben gehören neben dem sicheren Netzbetrieb 

auch die Wartung und Optimierung des Bestandsnetzes sowie der zusätzliche Netzausbau, um die 

Netzinfrastruktur auf ein klimaneutrales Deutschland im Jahr 2045 auszurichten. Auf dem Trans-

formations-tŦŀŘ Ȋǳ ŜƛƴŜƳ ǎƻƭŎƘŜƴ αYƭƛƳŀƴŜǳǘǊŀƭƛǘŅǘǎƴŜǘȊά ƳǸǎǎŜƴ ŀōŜǊ ŀǳŎƘ ǿƛŎƘǘƛƎŜ 

Zwischenziele wie beispielwiese der Ausbau der erneuerbaren Energien auf 80 % des Bruttostrom-

verbrauchs im Jahr 2030 und ein möglicherweise marktgetriebener vorgezogener Kohleausstieg 

(vgl. Kapitel 3.3) berücksichtigt werden. Das vorliegende Kapitel betrachtet zunächst die Entwick-

lungen beim Engpassmanagement in Kapitel 3.4.1 und befasst sich anschließend mit dem 

notwendigen Ausbau des Übertragungsnetzes in Kapitel 3.4.2 und des Verteilnetzes in Kapitel 

3.4.3. Kapitel 3.4.4 gibt einen Überblick über die Ausgaben für Netzinvestitionen und Instandhal-

tung sowie die Entwicklungen der Netzentgelte für Stromverbraucher und Kapitel 3.4.5 beleuchtet 

den aktuellen Stand zur Weiterentwicklung der allgemeinen Netzentgeltsystematik. Abschließend 

beschreibt Kapitel 3.4.6 die derzeitige Situation bei den Netzanschlüssen, die sich zunehmend zu 

einem zentralen Flaschenhals für den Ausbau von Erzeugungsanlagen und Speichern entwickeln.  

3.4.1 Engpassmanagement 

120. Die Kosten für Systemdienstleistungen11, die von den Letztverbrauchern über die Netzent-

gelte getragen werden, umfassen im Wesentlichen drei Hauptkomponenten: die Vorhaltung von 

Regelleistung, die Beschaffung von Verlustenergie und Maßnahmen des Engpassmanagements. In 

den Jahren 2021 und insbesondere 2022 kam es aufgrund der Energiepreiskrise zu einem signifi-

kanten Anstieg dieser Systemkosten. Nach einem Anstieg von 67,1 % im Jahr 2021 stiegen die 

Kosten im Jahr 2022 um 66,7 % auf 5,77 Mrd. Euro, verglichen mit einem langjährigen Durch-

schnitt von etwa 2 Mrd. Euro bis zum Jahr 2020, vgl. EEM (2024) für eine detaillierte Analyse dieser 

Entwicklungen. 

121. Im Jahr 2023 sanken die Kosten für Systemdienstleistungen leicht um 9 % bzw. 

0,52 Mrd. Euro auf insgesamt 5,25 Mrd. Euro. Dieser Rückgang ist vor allem auf die deutliche Re-

duktion der Kosten für das Engpassmanagement zurückzuführen, die um 27,1 % bzw. 

1,15 Mrd. Euro gesunken sind. Eine detaillierte Analyse dieser Entwicklung erfolgt im Abschnitt 

zur Diskussion der Engpassmanagementkosten (Abbildung 3-29). Gleichzeitig stiegen jedoch die 

 
11  Beinhaltet folgende Komponenten: Entschädigungsansprüche für Einspeisemanagement (bis zur Überführung in den Redis-

patch 2.0 in Q3 2022), Vorhaltung der Regelleistung (Primärregelung, Sekundärregelung und Minutenreserve), Verlustenergie, Blindleistung, 

Schwarzstartfähigkeit, Redispatch, Countertrading, Vorhaltung und Einsatz Netzreservekraftwerke, Vorhaltung abschaltbare Lasten (bis zum 

Auslaufen der Kostenregelung der AbLaV Ende 2023) und besondere netztechnische Betriebsmittel (BNetzA/BKartA 2024). 
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Kosten für die Beschaffung von Verlustenergie im Jahr 2023 auf den bisher höchsten Wert von 

1,32 Mrd. Euro, was einem Anstieg von 70,6 % bzw. 0,54 Mrd. Euro gegenüber dem Vorjahr ent-

spricht. Dieser Anstieg ist maßgeblich auf die gestiegenen Großhandelspreise für Strom 

zurückzuführen, die sich unmittelbar auf die Beschaffungskosten für Verlustenergie auswirken. 

9ƴǘǎǇǊŜŎƘŜƴŘ ƘŀōŜƴ ǎƛŎƘ ŘƛŜ Ǿƻƴ ŘŜǊ .ǳƴŘŜǎƴŜǘȊŀƎŜƴǘǳǊ ƛƳ wŀƘƳŜƴ ŘŜǊ CŜǎǘƭŜƎǳƴƎ α±ƻƭŀǘƛƭŜ Yƻǎπ

ǘŜƴ ±ŜǊƭǳǎǘŜƴŜǊƎƛŜά ŦǸǊ ±ŜǊǘŜƛƭƴŜǘȊōŜǘǊŜƛōŜǊ ŦŜǎǘƎŜƭŜƎǘŜƴ wŜŦŜǊŜƴȊǇǊŜƛǎŜ όǾƎƭ. BNetzA 2024a) 

deutlich erhöht: von 54,30 ϵκa²Ƙ ƛƳ WŀƘǊ нлнн ŀǳŦ мпоΣто ϵκa²Ƙ ƛƳ WŀƘǊ нлноΦ CǸǊ Řŀǎ WŀƘǊ 

2024 wird der Referenzpreis nochmals deutlich auf 233,54 ϵκa²Ƙ ŀƴƎŜƘƻōŜƴΦ 5ƛŜǎŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ 

lässt darauf schließen, dass auch die absoluten Kosten für Verlustenergie im Jahr 2024 weiter an-

steigen dürften ς insbesondere bei konstant bleibenden Beschaffungsmengen. Für das Jahr 2025 

ist laut Festlegung hingegen ein Rückgang auf 112,04 ϵκa²Ƙ ǳƴŘ ŦǸǊ нлнс ŀǳŦ фрΣсу ϵκa²Ƙ vor-

gesehen. Auch die Kosten für die Vorhaltung von Regelenergie (+ 2,4 %) sowie die sonstigen 

Systemdienstleistungskosten (+ 60 %) haben 2023 neue Höchststände erreicht. Die Entwicklung 

der wichtigsten Kostenpositionen der Systemdienstleistungen wird in Abbildung 3-28 grafisch dar-

gestellt.  

Abbildung 3-28:  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 EEM (2021) und BNetzA/BKartA (2023, 2024). 
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Entwicklung der Kosten für Engpassmanagement 

122. Die Behebung von Netzengpässen im Übertragungsnetz erfolgt im Wesentlichen durch kon-

ventionelle Erzeugungseinheiten im Rahmen des Redispatchs sowie durch den Einsatz von 

Netzreservekraftwerken. Zusätzlich wurden bis einschließlich des zweiten Quartals 2022 Erzeu-

gungsanlagen aus dem Bereich der erneuerbaren Energien im Rahmen des 

Einspeisemanagements abgeregelt. Mit der vollständigen Umstellung auf Redispatch 2.0 ab dem 

dritten Quartal 2022 wird auch die Abregelung von EE-Anlagen über den Redispatchmechanismus 

abgewickelt. Abbildung 3-29 zeigt die Entwicklung der Gesamtkosten für Engpassmanagement 

und deren zentrale Kostenkomponenten.  

123. In den Jahren 2021 und 2022 kam es zu einem deutlichen Anstieg der Gesamtkosten, insbe-

sondere durch die im Zuge der Energie(preis)krise stark gestiegenen Brennstoffkosten für 

konventionelle Anlagen, die im Redispatch, Countertrading oder über die Netzreserve zum Einsatz 

kamen. So stiegen die Kosten im Jahr 2021 gegenüber dem Vorjahr um 59,6 % und im Jahr 2022 

nochmals um 85,8 % auf den bisherigen Höchstwert von 4.247 Mio. Euro. Seit 2022 werden sämt-

liche Redispatchmaßnahmen ς unabhängig vom Erzeugungstyp ς unter dem Begriff Redispatch 

2.0 zusammengefasst. Die entsprechenden Kosten stiegen gegenüber der vorherigen Struktur (Re-

dispatch plus Einspeisemanagement) im Jahr 2022 deutlich an ς um 1.440 Mio. Euro bzw. 103,1 % 

auf 2.837 Mio. Euro, vgl. EEM 2024 für eine detaillierte Analyse dieser Entwicklungen. 

124. In den Jahren 2023 und 2024 gingen die Gesamtkosten des Engpassmanagements dann zwei 

Jahre in Folge wieder zurück. Im Jahr 2023 sanken sie um 21,5 % (-911,8 Mio. Euro) auf 

3.335,2 Mio. Euro. Bemerkenswert ist, dass dieser Rückgang trotz weiter gestiegener Einsatzmen-

gen im Redispatch 2.0 (EE und konventionell) sowie im Countertrading erzielt wurde (vgl. 

Abbildung 3-30). Dies lässt sich insbesondere durch das Absinken der zuvor sehr hohen Brenn-

stoffpreise erklären. Auch der deutlich seltenere Einsatz der Netzreserve (-62,5 % im Vergleich 

zum Vorjahr) sowie die entsprechend gesunkenen Einsatzkosten (-47,2 %) trugen maßgeblich zur 

Kostenentlastung bei. 
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125. Im Jahr 2024 setzte sich dieser Trend fort. Die Gesamtkosten gingen um weitere 13,0 % (-

433,6 Mio. Euro) auf 2.901,6 Mio. Euro zurück. Besonders deutlich war der Rückgang bei den Kos-

ten für Redispatch 2.0 und Countertrading, die zusammengenommen auf 1.868,9 Mio. Euro fielen 

(-29,2 % zum Vorjahr). Damit liegen sie nur noch geringfügig über dem Niveau von 2021. Maßgeb-

lich hierfür ist unter anderem der Rückgang der Einsatzmengen in diesen beiden Bereichen um 

13,8 % gegenüber 2023. Demgegenüber stehen steigende Vorhaltekosten für Netzreservekraft-

werke, die mit 682,9 Mio. Euro im Jahr 2024 einen neuen Höchststand erreichten ς ein Anstieg 

von 93,3 % gegenüber dem Vorjahr. Ein wesentlicher Grund ist die deutliche Ausweitung der Netz-

reservekapazität auf ein neues RekordniveauΣ ŀōŜǊ ŀǳŎƘ ƘǀƘŜǊŜ ǎǇŜȊƛŦƛǎŎƘŜ YƻǎǘŜƴ ƛƴ ϵκƪ² ŦǸǊ ŘƛŜ 

Vorhaltung dieser Netzreservekraftwerke. Nachdem die Netzreserve in den Jahren 2019 bis 2022 

relativ stabil bei rund 7 GW lag, sank sie 2023 infolge der Marktrückkehr stillgelegter Kraftwerke 

zunächst auf etwa 3,5 GW. Im Jahr 2024 stieg sie jedoch auf den neuen Höchstwert von 8,6 GW 

an. Die Einsatzkosten der Netzreserve blieben hingegen auf Vorjahresniveau, obwohl die tatsäch-

lichen Einsatzmengen wieder um 47,3 % zunahmen.  

Abbildung 3-29:  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 EEM (2021), BNetzA/BKartA (2023) und SMARD. 
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Abbildung 3-30:  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 der Kraftwerksliste der BNetzA aus den Jahren 2019 bis 2024 für die Leistung der Netz-

reserve sowie BNetzA (2019, 2021, 2023a), BNetzA/BKartA (2023) und SMARD. 

126. Für das Jahr 2025 liegen bislang die Zahlen zum Engpassmanagement für die ersten beiden 

Quartale vor (vgl. SMARD12). Im Vergleich zum entsprechenden Zeitraum des Vorjahres sind die 

Gesamtkosten um 214 Mio. Euro bzw. 17 % auf 1.467 Mio. Euro angestiegen. Haupttreiber dieses 

Anstiegs sind die Vorhaltekosten der Netzreserve, die um 120 Mio. Euro bzw. 44 % zugenommen 

haben, obwohl die vorgehaltene Netzreservekapazität mit 8.816 MW nahezu auf dem Niveau des 

Vorjahres (8.569 MW) verblieb. Ebenfalls deutlich gestiegen sind die Kosten für den Netzreserve-

einsatz, die um 60 Mio. Euro bzw. 42 % zulegten. Auch die Ausgaben für Countertrading erhöhten 

sich leicht um 12 Mio. Euro bzw. 29 %. Im Gegensatz dazu blieben die Kosten für Redispatch 2.0 

im ersten Halbjahr 2025 nahezu auf Vorjahresniveau und verzeichneten lediglich einen moderaten 

Anstieg um 22 Mio. Euro bzw. 3 %. 

 

 
12  https://www.smard.de/home/energiedaten-kompakt/energiedaten-kompakt  

https://www.smard.de/home/energiedaten-kompakt/energiedaten-kompakt
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Entwicklung der Abregelungsmengen erneuerbarer Energien 

127. Abbildung 3-31 zeigt die Entwicklung der abgeregelten Energiemengen erneuerbarer Erzeu-

gungsanlagen im Rahmen des Einspeisemanagements (bis Mitte 2022) sowie im Rahmen des 

Redispatch 2.0 (ab Q3 2022). Im Zuge der Umstellung auf den Redispatch 2.0 wurde die Abrege-

lung von EE-Anlagen systematisch in den Redispatchmechanismus integriert.  

128. Nach einem deutlichen Anstieg der Abregelungsmengen um 38,7 % (+2,3 TWh) im Jahr 

2022, setzte sich diese Entwicklung im Jahr 2023 mit einem erneuten Anstieg um 29,9 % 

(+2,4 TWh) fort, wodurch ein neuer Höchstwert von 10,5 TWh erreicht wurde. Treibende Kraft 

dieser Entwicklung war insbesondere die stark gestiegene Abregelung von Offshore-Windenergie-

anlagen, deren mengenmäßige Reduzierung im Vergleich zu 2022 um 79,8 % (+2,5 TWh) 

angestiegen ist. Erstmals überstieg im Jahr 2023 der Anteil von Wind Offshore an den gesamten 

EE-Abregelungen mit 55 % denjenigen von Wind Onshore (38 %) und stellte damit den Hauptanteil 

an der Gesamtmenge abgeregelter erneuerbarer Erzeugung. 

129. Im Jahr 2024 ging die insgesamt abgeregelte Energiemenge leicht zurück ς um 10,6 % bzw. 

1,1 TWh ς auf 9,4 TWh. Der Rückgang resultierte vor allem aus einer geringeren Abregelung von 

Wind Onshore (-14,9 %) und Wind Offshore (-20,4 %). Gleichzeitig stieg jedoch die Abregelung von 

Photovoltaik deutlich an (+96,7 % bzw. +0,7 TWh) und erreichte mit 1,4 TWh einen neuen Höchst-

stand. Trotz des Rückgangs bleibt Wind Offshore mit einem Anteil von 49 % weiterhin die 

dominierende Komponente bei der Abregelung erneuerbarer Energien. 

130. Wie sich die Abregelung erneuerbarer Energien im Verhältnis zu Zubau und Erzeugung ent-

wickelt hat, zeigt Tabelle 3-5. Während die installierte Leistung der erneuerbaren Energien in den 

vergangenen Jahren kontinuierlich zugenommen hat, unterliegt die mögliche Erzeugung ς also die 

Summe aus tatsächlich realisierter Bruttostromerzeugung und den abgeregelten EE-Mengen ς 

deutlichen witterungsbedingten Schwankungen. Ein eindeutiges Muster zwischen der Verände-

rung der installierten Leistung, der möglichen Erzeugung und den Abregelungsmengen lässt sich 

dabei nicht erkennen. Besonders auffällig ist jedoch, dass bei Windenergie auf See die abgeregel-

ten Mengen deutlich zugenommen haben, obwohl sowohl Leistung als auch Erzeugung nur 

moderat gestiegen sind. 
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Tabelle 3-5:  Veränderung der installierten Leistung, der Bruttostromerzeugung und der 

Abregelungsmengen von Wind Onshore und Offshore sowie Photovoltaik 

 
2021->2022 2022->2023 2023->2024 

Änderung der installierten Leistung 

Windenergie an 
Land 3,8 % 5,2 % 4,3 % 

Windenergie auf See 4,3 % 3,1 % 8,8 % 

Photovoltaik 12,6 % 22,6 % 20,2 % 

Änderung der Bruttostromerzeugung + Abregelungsmengen 

Windenergie an 
Land 8,2 % 18,0 % -4,7 % 

Windenergie auf See 7,0 % 4,6 % 3,5 % 

Photovoltaik 21,9 % 4,5 % 16,9 % 

Änderung der Abregelungsmengen 

Windenergie an 
Land 21,8 % -4,2 % -14,9 % 

Windenergie auf See 52,1 % 79,8 % -20,4 % 

Photovoltaik 161,3 % 14,0 % 96,7 % 

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2022, 2023), AGEE Stat (2025) und SMARD.  

131. Der Anteil der abgeregelten Strommenge an der Bruttostromerzeugung aus erneuerbaren 

Energien lag zwischen 2015 und 2021 ς mit Ausnahme des windschwachen Jahres 2016 ς stabil 

zwischen 2,4 % und 2,7 %. Seitdem ist dieser Anteil jedoch deutlich gestiegen: Im Jahr 2023 er-

reichte er mit 3,8 % einen neuen Höchststand, bevor er 2024 wieder auf 3,3 % zurückging. Damit 

liegt dieser Anteil leicht über dem Wert von 3 %, den Netzbetreiber in ihrer Ausbauplanung gemäß 

§ 11 Abs. 2 EnWG als mögliche Spitzenkappung bei der prognostizierten jährlichen Stromerzeu-

gung aus Windenergie an Land oder solarer Strahlungsenergie einrechnen dürfen. 

132. Bei den Anteilen der Abregelung an der möglichen Erzeugung für die verschiedenen Tech-

nologien (vgl. Tabelle 3-6) zeigen sich deutliche Unterschiede zwischen den einzelnen 

Technologien. Während der Anteil bei Windenergie an Land nahezu konstant bleibt oder leicht 

zurückgeht, zeigt sich bei der Photovoltaik eine mehrfache Steigerung, allerdings auf sehr niedri-

gem Ausgangsniveau. Besonders stark ist die Entwicklung erneut bei Wind Offshore, wo der Anteil 

der abgeregelten Energie seit 2021 deutlich ansteigt. Der bisherige Höchstwert liegt im Jahr 2023, 

wo fast 20 % der möglichen Erzeugung nicht genutzt werden konnte. 
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Tabelle 3-6:  Anteil der EE-Abregelung an der möglichen EE-Erzeugung 

 2021 2022 2023 2024 

Windenergie an Land 3,6 % 4,0 % 3,3 % 2,9 % 

Windenergie auf See 7,9 % 11,3 % 19,3 % 14,9 % 

Photovoltaik 0,5 % 1,0 % 1,1 % 1,8 % 

Anmerkung: Die möglichen EE-Erzeugung ist die Summe aus der Bruttostromerzeugung und der Abregelungsmenge. 

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2022, 2023), AGEE Stat (2025) und SMARD. 

Abbildung 3-31:  Erneuerbare Einspeisereduzierungen im Rahmen des Einspeisemanage-

ments bzw. des Redispatch 2.0 (ab 2022) 

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von EEM (2021), BNetzA/BKartA (2022, 2023), AGEE Stat (2025), SMARD und eigenen 

Berechnungen. 
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Anteil der Einspeisereduzierungen an der Bruttostromerzeugung 

133. Seit ihrer Stellungnahme zum Monitoringbericht im Jahr 2019 nutzt die Expertenkommis-

sion das Verhältnis der insgesamt abgeregelten Einspeisemengen ς sowohl erneuerbarer als auch 

konventioneller Erzeugungsanlagen ς zur Bruttostromerzeugung als Indikator für die netzseitige 

Systemsicherheit (vgl. EEM 2019, Rn. 415). Dieser Indikator ermöglicht eine Bewertung des Um-

fangs netzbedingter Eingriffe zur Aufrechterhaltung der Systemstabilität. Nach einem deutlichen 

Anstieg des Verhältnisses von unter 0,5 % in den Jahren vor 2014 auf einen ersten Höhepunkt von 

2,4 % im Jahr 2017, pendelte sich der Wert 2018 und 2019 wieder leicht darunter ein. Seitdem ist 

jedoch ein kontinuierlicher Anstieg zu verzeichnen: Von 2020 bis 2023 stieg der Anteil der abge-

regelten Strommenge an der Bruttostromerzeugung kontinuierlich an und erreichte im Jahr 2023 

mit 3,7 % einen neuen Höchststand (vgl. Abbildung 3-32). Dies bedeutet, dass im Jahr 2023 rund 

jede 27. Kilowattstunde der in Deutschland erzeugten Bruttostrommenge nicht eingespeist wer-

den konnte. Bemerkenswert ist, dass der Anstieg des Verhältnisses im Jahr 2023 (+16,7 %) deutlich 

stärker ausfiel als der Zuwachs bei den absoluten Einspeisereduzierungen selbst (+3,2 %). Ursäch-

lich hierfür war der signifikante Rückgang der Bruttostromerzeugung von 577,9 TWh im Jahr 2022 

auf nur noch 511,3 TWh im Jahr 2023 (-11,5 %). Während die Einspeisereduzierungen konventio-

neller Kraftwerke 2023 auf das Niveau des Jahres 2021 zurückgingen, stiegen die Abregelungen 

erneuerbarer Energien deutlich an. Erstmals machten EE-Einspeisereduzierungen mit einem Anteil 

von 55 % die Mehrheit der gesamten Maßnahmen aus.  

134. Im Jahr 2024 sanken die absoluten Einspeisereduzierungen um 9,2 %, wobei sich das Ver-

hältnis zwischen Erneuerbaren und konventionellen Anlagen gegenüber dem Vorjahr kaum 

veränderte. Aufgrund des Rückgangs verringerte sich auch das Verhältnis der abgeregelten Strom-

menge zur Bruttostromerzeugung um 7,5 % auf 3,4 %, blieb aber aufgrund der weiterhin niedrigen 

Bruttostromerzeugung (-1,8 % gegenüber 2023) auf einem deutlich höheren Niveau als in der Ver-

gangenheit. Da die erneuerbare Bruttostromerzeugung von 2023 auf 2024 um 3,9 % gestiegen ist, 

während die konventionelle Erzeugung zugleich um 8,5 % zurückging, sank der Anteil der erneu-

erbaren Abregelungen an der erneuerbaren Erzeugung von 3,8 % (2023) auf 3,3 % (2024). 

Umgekehrt stieg der Anteil der konventionellen Reduzierungen an der konventionellen Erzeugung 

trotz absolut rückläufiger Reduzierungsmengen leicht an und erreichte mit 3,7 % im Jahr 2024 

einen neuen Höchstwert (2023: 3,6 %). 
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Abbildung 3-32:  Entwicklung der Einspeisereduzierungen zur Behebung von Netzengpässen 

 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von EEM (2021), BNetzA/BKartA (2022), BNetzA (2023a), Destatis (2025), AGEB (2025), 

SMARD und eigenen Berechnungen. 

135. Der anhaltend hohe Anteil netzbedingter Einspeisereduzierungen legt offen, dass räumliche 

Marktsignale im deutschen Strommarkt bisher fehlen (vgl. auch Kapitel 3.6.3), und deutet auf 

strukturelle Defizite im Netzausbau sowie in der Synchronisierung zwischen EE-Zubau und Netz-

kapazitätsentwicklung hin. Insbesondere die zunehmende Abregelung von Offshore-Windenergie 

macht deutlich, dass bestehende Übertragungsengpässe trotz rückläufiger Gesamtstromerzeu-

gung weiter bestehen und sich teilweise verschärfen. Dies unterstreicht den dringenden 

Handlungsbedarf für einen beschleunigten Netzausbau sowie eine effizientere Einsatzsteuerung, 

insbesondere im Hinblick auf eine bessere räumlich-zeitliche Koordination zwischen Erzeugung, 

Netz und Verbrauch. 

αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά 

136. Um die zuletzt deutlich gestiegenen erneuerbaren Einspeisereduzierungen zu senken, ist am 

29. Dezember 2023 mit dem neu eingeführten § 13k EnWG die gesetzliche Grundlage für das In-

ǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά ƛƴ YǊŀŦǘ ƎŜǘǊŜǘŜƴ ό9ƴ²D 2025). Dieses sieht vor, dass die 

Übertragungsnetzbetreiber für von ihnen festgelegte Entlastungsregionen eine Prognose der 

stündlichen Abregelungsstrommengen spätestens am Vormittag des Vortages durchführen. Teil-

mengen dieser Prognose werden zunächst in einer Übergangsphase an berechtigte Teilnehmer 

gegeben, deren Verbrauchsanlagen durch Lasterhöhung zur Reduzierung der prognostizierten 

bŜǘȊŜƴƎǇŅǎǎŜ ōŜƛǘǊŀƎŜƴ ƪǀƴƴŜƴ όα9ƴǘƭŀǎǘǳƴƎǎŀƴƭŀƎŜƴάύΦ bŀŎƘ ŘŜǊ 9ǊǇǊƻōǳƴƎǎǇƘŀǎŜ όǾƻƳ 
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01.10.2024 bis 30.09.2026) werden die Abregelungsstrommengen in einem wettbewerblichen 

Ausschreibungsverfahren zugeteilt. Die BNetzA hat im Juni 2024 Kriterien bezüglich der Zusätz-

lichkeit des Stromverbrauchs veröffentlicht, 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 InstǊǳƳŜƴǘǎ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά ŀǳŦ Řŀǎ aŀǊƪǘƎŜǎŎƘŜƘŜƴΦ {ƻ ōŜǎǘŜƘǘ ōŜƛπ

spielsweise die Gefahr, dass Akteure, die eigentlich Strom am Strommarkt beschaffen würden, in 

Antizipation möglicher Engpässe die Nachfrage reduzieren und Strom zu einem günstigeren Preis 

ǸōŜǊ ŘŜƴ ƴŀŎƘƎŜƭŀƎŜǊǘŜƴ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴά-Mechanismus beziehen (vgl. auch die Diskus-

sion zu Inc-Dec-Gaming z. B. in Hirth et al. 2019). Diese Reduktion der Stromnachfrage in 

Entlastungsregionen mit einem Überangebot an günstigem Grünstrom könnte die Engpasssitua-

tion dann sogar noch verstärken (vgl. auch Ott und Wambach 2023).  

137. In ihrer Festlegung für die Zusätzlichkeitskriterien legt die Bundesnetzagentur drei Seg-

ƳŜƴǘŜ ŦŜǎǘΣ ōŜƛ ŘŜƴŜƴ ǎƛŜ ǳƴǘŜǊ ōŜǎǘƛƳƳǘŜƴ ±ƻǊŀǳǎǎŜǘȊǳƴƎŜƴ Ǿƻƴ ŜƛƴŜǊ αȊǳǎŅǘȊƭƛŎƘŜƴά 

Stromnachfrage ausgeht. Dabei handelt es sich um:  

¶ die Substitution fossiler Wärmeerzeugung durch elektrische Wärmeerzeugung 

(Kriterien: u. a. Vormonats-Kriterium, d. h. abgesehen von Einsätzen nach § 13k 

EnWG darf im maßgeblichen Vormonat nur ein Verbrauch vorliegen, der einem 

Volllastbetrieb von höchstens 2 % der Dauer des jeweiligen Monats entspricht),  

¶ der Einsatz netzgekoppelter Speicher (Kriterien: Erzeugungsverbot während des 

gesamten prognostizierten Engpasszeitraumes inkl. zeitlichem Sicherheitszuschlag 

sowie Vormonats-Kriterium) und  

¶ neu zu errichtende Elektrolyseure und Großwärmepumpen (Kriterium: erstmalige 

Inbetriebnahme der Anlage nach dem 29.12.2023). 

Darüber hinaus wurden für die Erprobungsphase acht Entlastungsregionen bestimmt, die in den 

Regelzonen von 50 Hertz und Tennet entlang der Küsten von Nord- und Ostsee bis an die Grenze 

von NRW im Westen und bis nach Sachsen-Anhalt und Brandenburg im Osten reichen. Die aktuelle 

Ausweisung für die Erprobungsphase wird um einen Ausblick auf weitere Entlastungsregionen ab 

2026 ergänzt, der sich am Planungsstand der Netzbedarfe, dem absehbaren EE-Zubau, den Belan-

gen der operativen Prozesse und dem aktuell laufenden Ausbau der Übertragungsnetze orientiert 

sowie die Fertigstellungsdaten von Netzausbauprojekten aus heutiger Sicht berücksichtigt.  

138. Die aktuellen Entwicklungen im Rahmen von αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜƎŜƭƴέ sind aus Sicht der Ex-

pertenkommission sehr kritisch zu bewerten: Das Instrument zielt auf neue und flexible Abnehmer 

in der Wärme- oder Wasserstofferzeugung sowie netzgekoppelte Speicher in Entlastungsregionen 

ab, die sich über ein umfangreiches Verfahren qualifizieren müssen. Die Festlegungen zeigen be-

reits sehr anschaulich, wie komplex und umfangreich die Vorgaben trotz dieses einen 

vergleichsweise kleinen Bereich adressierenden Instruments sein müssen. Durch die Festlegung 

der Entlastungsregionen und den Ausblick auf die Aufnahme neuer Gebiete in den Folgejahren 
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wird ein weiteres komplexes regionales Steuerungstool implementiert (vgl. Kapitel 3.6.3). Weitere 

Risiken liegen bei Einführung eines Auktionsmechanismus ab 2026: Sind die Kriterien zu strikt oder 

die Entlastungsregionen sehr klein, kann Marktmacht innerhalb der jeweiligen Auktionen entste-

hen und zu Ineffizienzen führen. Außerdem führt der Mechanismus zwar dazu, dass vor einem 

Engpass weniger Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien 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 Me-

chanismus kann somit das grundsätzliche Fehlen lokaler Preissignale für eine effiziente 

Engpassbewirtschaftung nicht beheben. Auch schränkt ein Mechanismus, der nur auf zusätzliche 

Lasten abzielt, die nicht am Strommarkt teilnehmen dürfen, die Wirtschaftlichkeit dieser Verbrau-

cher 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).  

139. Aus Sicht der Expertenkommission ist das ƴŜǳ ŜƛƴƎŜŦǸƘǊǘŜ LƴǎǘǊǳƳŜƴǘ αbǳǘȊŜƴ ǎǘŀǘǘ !ōǊŜπ

ƎŜƭƴά Ƴƛǘ ŜƛƴŜƳ ƘƻƘŜƴ .ǸǊƻƪǊŀǘƛŜŀǳŦǿŀƴŘ ǳƴŘ ǇƻǘŜƴȊƛŜƭƭŜƴ CŜƘƭŀƴǊŜƛȊŜƴ ŦǸǊ ŘŜƴ {ǘǊƻƳƘŀƴŘŜƭ 

verbunden. Die Expertenkommission empfiehlt daher, alternative Mechanismen zum Einbinden 

von mehr Flexibilität (insbesondere auch auf der Nachfrageseite) 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 3.4.5. Zum anderen sollte eine Stärkung lokaler 

Preissignale für einen effizienten Dispatch und eine systemdienlichere Verortung von Verbrau-

chern und Erzeugern forciert werden (vgl. Kapitel 3.6.3 und EEM 2021, 2023, 2024, 2025). 

Systemstabilität 

140. 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. Vor diesem Hintergrund sind 

die proaktive Bearbeitung der Weiterentwicklung wie die Roadmap Systemstabilität durch das 

BMWE (BMWE 2023) und der zweijährig erscheinende Systemstabilitätsbericht (vgl. BNetzA 

2025a) zielführende Aktivitäten. Erhebungen wie bspw. die Befragung zur Spannungsqualität 

durch die Bundesnetzagentur (BNetzA 2021b) sollten nach Auffassung der Expertenkommission 

regelmäßiger durchgeführt werden.  

 

 



   

 

167 

 

Koordination von Engpassmanagement, Netzausbau und Flexibilitätsinstrumenten 

141. Der Ausbau der Übertragungsnetze verringert die Notwendigkeit für Maßnahmen des Eng-

passmanagements und erhöht die Allokationseffizienz der Stromgroßhandelsmärkte. Ein 

vollständig ausgebautes Netz ohne jegliche Engpässe ist jedoch nicht zwangsläufig das kosteneffi-

zienteste System. Ab einem bestimmten Punkt kann ein weiterer Netzausbau höhere Kosten 

verursachen als der gezielte und effiziente Einsatz marktbasierter oder technischer Maßnahmen 

zum Engpassmanagement. In einem solchen kostenoptimierten Gesamtsystem bleiben Engpässe 

zwar partiell bestehen, werden aber gezielt und ökonomisch sinnvoll bewirtschaftet. Vor diesem 

Hintergrund ist eine Weiterentwicklung des Engpassmanagements ς etwa durch die verstärkte 

Einbindung dezentraler Flexibilität, Speicher und der Nachfrageseite im Rahmen eines möglichen 

αwŜŘƛǎǇŀǘŎƘ оΦлά ς von zentraler Bedeutung. Ergänzend kommt der systemdienlichen Gestaltung 

der Netzentgelte eine wichtige Rolle zu (vgl. Kapitel 3.4.5).  

142. Zur Verringerung von Redispatchmaßnahmen setzt die Bundesregierung darüber hinaus auf 

eine konsequente Bestandsnetzoptimierung im Sinne des NOVA-tǊƛƴȊƛǇǎ όαbŜǘȊ-Optimierung vor 

Verstärkung vor !ǳǎōŀǳάύΦ aŀǖƴŀƘƳŜƴ ǿƛŜ ŘŜǊ 9ƛƴǎŀǘȊ Ǿƻƴ tƘŀǎŜƴǎŎƘƛŜōŜǊ-Transformatoren zur 

aktiven Lastflusssteuerung, die Verwendung von Hochtemperaturleiterseilen oder der witterungs-

abhängige Freileitungsbetrieb (Freileitungsmonitoring) erhöhen die Auslastung bestehender 

Infrastrukturen ohne physischen Netzausbau. So lässt sich beispielsweise durch das Freileitungs-

monitoring die Übertragungskapazität bei günstigen Wetterbedingungen ς etwa bei niedrigen 

Temperaturen oder hoher Windgeschwindigkeit ς um bis zu 20 % steigern (vgl. TransnetBW 2024). 

Der Aktionsplan Gebotszone 2025 der Bundesregierung fasst die bereits umgesetzten und laufen-

den Maßnahmen zusammen und kommt zu dem Schluss, dass diese Ansätze die 

Transportkapazität des Bestandsnetzes bereits heute erheblich gesteigert haben und auch künftig 

weiter erhöhen werden (BMWE 2025a). Durch die damit einhergehende Höherauslastung der 

Übertragungsnetze lässt sich der Redispatch-Bedarf deutlich senken und so die Effizienz des Ge-

samtsystems verbessern. 

143. Die Expertenkommission begrüßt grundsätzlich ein Vorgehen, das auf gesamtwirtschaftli-

che Kosteneffizienz abzielt. Angesichts der langfristigen Herausforderungen der Energiewende ist 

jedoch sorgfältig abzuwägen, in welchem Umfang Bestandsoptimierung, Netzausbau und Eng-

passmanagement jeweils zur Zielerreichung beitragen können. Die Optimierung bestehender 

Netze ist dabei ein wichtiger Zwischenschritt ς sie darf jedoch nicht über die Notwendigkeit eines 

vorausschauenden Netzausbaus hinwegtäuschen. 
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3.4.2 Ausbau der Übertragungsnetze 

144. Ein zügiger und umfassender Ausbau der Übertragungsnetze ist essenziell für das Erreichen 

der Klimaschutzziele. Er bildet die Voraussetzung für zentrale Maßnahmen und Entwicklungen auf 

dem Weg zur Klimaneutralität bis 2045 ς wie den angestrebten Anteil von 80 % erneuerbarer 

Energien am Bruttostromverbrauch im Jahr 2030 sowie einen möglicherweise vorgezogenen, 

marktgetriebenen Kohleausstieg. Der Koalitionsvertrag der aktuellen Bundesregierung betont die 

Notwendigkeit einer vorausschauenden und bedarfsgerechten Planung sowie eines beschleunig-

ten Ausbaus der Stromnetze, der explizit mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien und dem 

wachsenden Strombedarf abgestimmt werden soll (CDU, CSU & SPD 2025, S. 30f). Angesichts die-

ser Zielsetzungen ist es von zentraler Bedeutung, den Fortschritt des Netzausbaus kontinuierlich 

zu evaluieren, um bei auftretenden Verzögerungen frühzeitig gegensteuern zu können ς insbe-

sondere um das Erreichen der Klimaschutzziele sowie die Systemsicherheit nicht zu gefährden, 

wenn Erzeugungs- und Netzausbau nicht im Gleichklang erfolgen. 

145. Die gesetzlichen Grundlagen für den Netzausbau bilden das Energieleitungsausbaugesetz 

(EnLAG) von 2009 und das Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) von 2013. Letzteres wird alle zwei 

Jahre durch die im Netzentwicklungsplan identifizierten und von der Bundesnetzagentur bestätig-

ten Netzausbaumaßnahmen ergänzt. Trotz dieser rechtlichen Rahmenbedingungen kam es immer 

wieder zu Verzögerungen beim Netzausbau. Bis Ende 2024 wurden insgesamt 3.234 km der aktu-

ell geplanten 16.832 km der EnLAG- und BBPlG-Vorhaben fertiggestellt (BNetzA 2025b). 

Gegenüber 2022 ς dem Stand aus dem letzten Monitoringbericht der Expertenkommission (vgl. 

EEM 2024) ς entspricht dies einem Zuwachs von 775 km. Abbildung 3-33 zeigt die Veränderungen 

beim Stand des Netzausbaus der EnLAG-Vorhaben seit dem dritten Quartal 2019, basierend auf 

den quartalsweise von der BNetzA veröffentlichten Berichten zum Monitoring des Netzausbaus. 

Die EnLAG-Vorhaben wurden 2009 in das Gesetz aufgenommen und haben sich seitdem nur ge-

ringfügig in ihrem genauen Verlauf geändert. Inzwischen ist ein Großteil der Vorhaben realisiert, 

nur 19 der verbleibenden 245 Leitungskilometer sind noch nicht genehmigt.  

146. Eine Darstellung des Netzausbaus der BBPlG-Vorhaben über die Zeit findet sich in Abbildung 

3-34. Die Vorhaben, die im Rahmen des BBPlG in den Bundesbedarfsplan aufgenommen werden, 

blieben bis Ende 2020 weitgehend unverändert und umfassten nahezu 6.000 km 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 gestiegenen Ausbauziele für erneuerbare Energien, wurde ein verstärk-

ter Bedarf an Leitungen für einen reibungslosen Netzbetrieb deutlich. Durch die Integration 

zusätzlicher Vorhaben im Bundesbedarfsplan in den Jahren 2021 und 2022 hat sich die Gesamt-

leitungslänge aller Vorhaben seit Ende 2020 mehr als verdoppelt. Die neueste Ergänzung des 

Bundesbedarfsplans erfolgte im Jahr 2024 mit der Aufnahme von sechs zusätzlichen Vorhaben im 
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Zusammenhang mit dem NordOstLink (Vorhaben 81) sowie drei zusätzlichen Vorhaben im Zusam-

menhang mit dem Rhein-Main-Link (Vorhaben 82), mit einem zusätzlichen Streckenumfang von 

insgesamt 2.872 km (Deutscher Bundestag 2024a). Abbildung 3-34 illustriert, dass sich in den letz-

ten beiden Jahren der Start der Genehmigungsverfahren im Vergleich zu den Vorjahren deutlich 

beschleunigt hat. Auch ist in diesem Zeitraum der Anteil der genehmigten bzw. im Bau befindli-

chen Vorhaben deutlich angestiegen. Diese Entwicklungen sind auf die 

Beschleunigungsmaßnahmen bei den Genehmigungsverfahren der Bundesregierung und der EU 

(u.a. im Rahmen der bis zum 30. Juni 2025 geltenden EU-Notfallverordnung) zurückzuführen. So 

war beispielsweise bei den neu aufgenommenen neun Vorhaben ein Bundesfachplanungsverfah-

ren nicht erforderlich, da sie innerhalb bestehender Korridore verlaufen (vgl. § 5a NABEG). Im 

Gegensatz dazu erfolgten bei den realisierten Vorhaben nur geringe Fortschritte zwischen den 

einzelnen Quartalen. Es bleibt zu hoffen, dass sich die deutliche Beschleunigung der Genehmi-

gungsverfahren in den nächsten Jahren auch auf die Realisierungsgeschwindigkeit der 

Leitungsvorhaben auswirkt. 

147. Trotz erteilter Genehmigungen kann es beim Bau und der Realisierung von Netzausbauvor-

haben weiterhin zu Verzögerungen kommen. Zu den wesentlichen Ursachen zählen insbesondere 

anhaltende Akzeptanzprobleme in der Bevölkerung, etwa infolge von Widerständen gegen ge-

plante Trassenführungen, wie sie beispielhaft beim Projekt SuedLink beobachtet wurden (vgl. z. 

B. Tagesschau 2023). Des Weiteren können technische Herausforderungen bei komplexen Bauab-

schnitten ς etwa bei der Verlegung von Erdkabeln oder Querungen großer Flüsse ς sowie 

logistische Engpässe bei Personal oder Baufirmen auftreten. Auch eine unzureichende Koordina-

tion zwischen den beteiligten Akteuren auf Bundes-, Landes- und kommunaler Ebene kann zu 

Verzögerungen in der Umsetzung führen. Angesichts dieser potenziellen Hemmnisse ist es von 

zentraler Bedeutung, die Entwicklung des Netzausbaus kontinuierlich und strukturiert zu monito-

ren, um frühzeitig auf sich abzeichnende Verzögerungen reagieren zu können. Daher ist es zu 

begrüßen, dass neben dem quartalsweisen Netzausbau-Monitoring der Bundesnetzagentur auch 

das BMWE ein eigenes Netzausbau-Controlling etabliert hat (vgl. BMWE 2025b). Dieses wurde 

2019 für Onshore-Vorhaben eingeführt und 2020 auf Offshore-Projekte ausgeweitet. Die Übertra-

gungsnetzbetreiber und zuständigen Genehmigungsbehörden berichten dem BMWE 

quartalsweise über den Stand und die Planungen der Einzelvorhaben. Ergänzend finden regelmä-

ßige Fachgespräche, insbesondere zu Höchstspannungs-Gleichstromvorhaben (HGÜ), sowie 

anlassbezogene Abstimmungen zu weiteren Bundes-, Landes- und Offshore-Vorhaben statt. Seit 

2024 wird das Controlling durch die Datenplattform DANA13 unterstützt, über die die Zustände 

des Netzausbaus systematisch erfasst und aktualisiert werden. 

 

 
13  https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/DANA/de.html. 

https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/DANA/de.html
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Abbildung 3-33:  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 3-34:  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. 

148. Zu den im Rahmen des Netzausbaumonitoring einschließlich des Berichts für das vierte 

Quartal 2024 (BNetzA 2025b) veröffentlichten Zahlen der fertiggestellten Leitungskilometer (Ka-

ǘŜƎƻǊƛŜ αǊŜŀƭƛǎƛŜǊǘά ƛƴ ŘŜƴ !ōōƛƭŘǳƴƎ о-33 und Abbildung 3-34) werden allerdings auch schon 

gebaute Abschnitte einzelner Leitungen gezählt, die erst zum Teil gebaut wurden und daher noch 

nicht genutzt werden können. Die Expertenkommission erachtete diese Angabe in der Vergangen-

heit als nicht zielführend und empfahl eine transparentere Berichterstattung zu wählen (vgl. EEM 

2024, Rn. 142), z. B. durch Aufnahme einer weiteren Kategorie für die schon in Betrieb genomme-

ƴŜƴ ōȊǿΦ ƎǊǳƴŘǎŅǘȊƭƛŎƘ ŜƛƴǎŀǘȊōŜǊŜƛǘŜƴ [ŜƛǘǳƴƎǎƪƛƭƻƳŜǘŜǊ όŘΦ ƘΦ YŀǘŜƎƻǊƛŜƴ αCŜǊǘƛƎǎǘŜƭƭǳƴƎά ǳƴŘ 

αLƴōŜǘǊƛŜōƴŀƘƳŜάύΦ Die Expertenkommission begrüßt, dass diese Empfehlung mit dem Bericht für 

das erste Quartal 2025 (BNetzA 2025c) ŜǊǎǘƳŀƭƛƎ ǳƳƎŜǎŜǘȊǘ ǿǳǊŘŜ όYŀǘŜƎƻǊƛŜ αǾƻƭƭǎǘŅƴŘƛƎ ƛƴ .Ŝπ

ǘǊƛŜōά ƛƴ ŘŜƴ !ōōƛƭŘǳƴƎ о-33 und Abbildung 3-34). 

 

 

 

https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
https://www.netzausbau.de/Vorhaben/uebersicht/report/de.html
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149. Zu jedem Leitungsvorhaben werden im Rahmen des Netzausbaumonitorings außerdem Ter-

mine für die geplante Gesamtinbetriebnahme angegeben. Diese Termine werden über die 

Berichtsjahre hinweg laufend aktualisiert. Abbildung 3-35 und Abbildung 3-36 verdeutlichen den 

Umsetzungsfortschritt für die vor 2021 gesetzlich festgesetzten Leitungsvorhaben.14 Es wird das 

jeweils erste öffentlich verfügbare Berichtsjahr (2013 für ENLAG und 2016 für BBPlG) mit den Jah-

ren 2019 (Stand in EEM 2021), 2023 (Stand in EEM 2024) sowie 2024 verglichen. Dabei werden 

zum einen die Fortschritte bei den fertiggestellten Leitungskilometern auf der Sekundärachse an-

gegeben. Zum anderen wird die sukzessive Anpassung der Zielpfade der Gesamtinbetriebnahme 

der einzelnen Vorhaben auf der Primärachse dargestellt. Dabei bilden die historischen und geplan-

ten Werte der Gesamtinbetriebnahme die Grundlage für die grafische Darstellung. Für die Jahre 

2013, 2016, 2019 und 2024 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. 

150. Die EnLAG-Vorhaben zeigen zum Ende des Jahres 2024 deutliche Fortschritte, wenngleich 

die Gesamtinbetriebnahme weiterhin hinter den ursprünglichen Planungen zurückbleibt (vgl. Ab-

bildung 3-35). Ende 2024 waren insgesamt 1.563 der 1.800 Kilometer der EnLAG-Vorhaben 

fertiggestellt, wovon 1.231 Kilometer vollständig in Betrieb genommen wurden. Gegenüber Ende 

2023 entspricht dies einem Zuwachs der in Betrieb befindlichen Leitungskilometer um 349 Kilo-

meter bzw. rund 40 %. Damit wurde im Berichtsjahr ein spürbarer Fortschritt erzielt. Gleichzeitig 

zeigt sich jedoch auch, dass ein Teil der ursprünglich für 2024 erwarteten Inbetriebnahmen in das 

Jahr 2025 verschoben wurde. Auch für die Jahre 2026 und 2027 werden weitere Verzögerungen 

der Gesamtinbetriebnahme um etwa ein Jahr im Vergleich zum Stand aus dem Jahr 2023 erwartet, 

bevor laut den Prognosen sowohl im Bericht 2023 als auch im aktuellen Bericht 2024 eine nahezu 

vollständige Inbetriebnahme der EnLAG-Vorhaben bis Ende 2028 (rund 97 % der Leitungskilome-

ter) vorgesehen ist. Somit setzt sich die in den Vorjahren bereits beobachtete Tendenz fort, dass 

sich der erwartete Zeitpunkt der Gesamtinbetriebnahme schrittweise nach hinten verschiebt. 

Gleichwohl deutet der Anstieg der jährlich fertiggestellten Leitungskilometer darauf hin, dass viele 

Vorhaben kurz vor der Inbetriebnahme stehen. Vor diesem Hintergrund bleibt zu hoffen, dass die 

derzeitigen Prognosen, insbesondere für die Jahre bis 2028, eingehalten werden können. 

 
14  Dieser Fokus bei den Vorhaben des BBPlG erlaubt einen Vergleich über einen längeren Zeitraum hinweg. Die in den Jahren 
2021, 2022 und 2024 hinzugekommenen Vorhaben liegen größtenteils noch weit in der Zukunft. Eine Betrachtung dieser Vorhaben erfolgt 
separat in Abbildung 3-10. 
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Abbildung 3-35:  Realisierter Netzausbau und sukzessive Anpassung der Zielpfade der Ge-

samtinbetriebnahme nach EnLAG 

Anmerkung: Stand des Ausbaus und der Zielpfade für 2013, 2019 und 2024 jeweils zum Ende des Kalenderjahres, für 2023* 

zum Ende des zweiten Quartals. 2013 fand das erste Netzausbaumonitoring für die ENLAG-Vorhaben statt. Im realisierten 

Netzausbau (Sekundärachse) sind auch fertiggestellte Teilabschnitte einzelner Leitungen ausgewiesen, die noch nicht not-

wendigerweise in Betrieb sind. 

Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2013, 2020, 2023b, 2025b). 

151. Eine ähnliche Dynamik zeigt sich in den Prognosen zur Fertigstellung der Vorhaben des 

BBPlG, die bereits vor 2021 in den Bundesbedarfsplan aufgenommen wurden (vgl. Abbildung 3-

36). Ende 2024 waren von den insgesamt 5.986 Kilometern der hier betrachteten BBPlG-Vorhaben 

erst 1.514 Kilometer realisiert, wovon 817 Kilometer vollständig in Betrieb genommen wurden. 

Während von 2023 auf 2024 rund 350 Kilometer fertiggestellt wurden (ein Zuwachs von etwa 30 

%), konnten im selben Zeitraum lediglich weitere 31 Kilometer gegenüber 2023 in Betrieb genom-

men werden (+3 %). Auch bei den BBPlG-Vorhaben zeigt sich, dass sowohl die realisierte 

Inbetriebnahme im Jahr 2024 als auch die erwartete Inbetriebnahme für 2025 im Bericht 2024 

deutlich hinter den Erwartungen im Bericht 2023 zurückbleibt. Nach den aktuellen Prognosen soll 

die Verzögerung bis 2026 aufgeholt werden, sodass die für die Jahre nach 2026 vorgesehene In-

betriebnahme wieder den Annahmen des Vorjahres entspricht. Ob diese Entwicklung darauf 

zurückzuführen ist, dass ab 2026 spürbare Beschleunigungseffekte infolge der bis dahin ergriffe-

nen Maßnahmen erwartet werden, oder ob sich die Fortschreibungslogik der Prognosen 

inzwischen auf kurzfristige Anpassungen innerhalb der nächsten ein bis zwei Jahre beschränkt, 
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lässt sich derzeit nicht eindeutig beurteilen und sollte im Rahmen künftiger Berichte weiter beo-

bachtet werden. Da im Netzausbau-Monitoring der Bundesnetzagentur keine detaillierte 

Fortschrittsauswertung analog zum Vorgehen der Expertenkommission erfolgt, werden dort keine 

Ursachen der erneut verzögerten erwarteten Inbetriebnahme diskutiert. Zu hoffen bleibt, dass die 

in den aktuellen Prognosen ab 2026 erwartete Beschleunigung tatsächlich eintritt und sich künf-

tige Verschiebungen in geringerem Umfang bewegen. 

Abbildung 3-36:  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, 2019 und 2024 jeweils zum Ende des Kalenderjahres, für 2023* 

zum Ende des zweiten Quartals. 2016 fand das erste Netzausbaumonitoring für die BBPlG-Vorhaben statt. Im realisierten 

Netzausbau (Sekundärachse) sind auch fertiggestellte Teilabschnitte einzelner Leitungen ausgewiesen, die noch nicht not-

wendigerweise in Betrieb sind. 

Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2017, 2020, 2023b, 2025b). 

152. Wie oben erwähnt, wurden in den Jahren 2021 und 2022 weitere Vorhaben, die im Rahmen 

der Netzentwicklungsplanung von den Übertragungsnetzbetreibern als relevant identifiziert und 

von der Bundesnetzagentur bestätigt wurden, in den Bundesbedarfsplan aufgenommen. Die ge-

plante Gesamtinbetriebnahme dieser zusätzlichen Vorhaben ist in Abbildung 3-37 dargestellt. Die 

im Jahr 2021 neu aufgenommenen Projekte wurden im ersten Quartal 2021 erstmals im Netzaus-

bau-Monitoring geführt und direkt mit Prognosen zur Inbetriebnahme versehen. Die Analyse im 

Rahmen des letzten Berichts der Expertenkommission (EEM 2024) zeigte, dass diese Prognosen 
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bis zum zweiten Quartal 2023 zunächst leicht nach vorne datiert wurden (vgl. linke Grafik in Ab-

bildung 3-37). Bis Ende 2024 erfolgte nun auch bei diesen Vorhaben eine erneute Verschiebung 

der erwarteten Inbetriebnahme um ein bis zwei Jahre nach hinten. Insbesondere die ursprünglich 

bereits ab 2026 erwarteten ersten größeren Inbetriebnahmen werden nun erst ab 2027 in be-

grenztem Umfang und anschließend ab 2028 mit deutlich höherer Dynamik erwartet. Die im Jahr 

2022 neu in den Bundesbedarfsplan aufgenommenen Vorhaben (rechte Grafik) wurden im dritten 

Quartal 2022 erstmals in das Netzausbau-Monitoring aufgenommen und erhielten im ersten Quar-

tal 2023 erste Prognosen für ihre Gesamtinbetriebnahme. Nach aktuellem Stand (Bericht 

Q4|2024) soll die erste Inbetriebnahme in 2028 erfolgen. Gegenüber dem Stand aus Q1|2023 ist 

aktuell mit Ausnahme des Jahres 2029 eine leichte Vordatierung einzelner Vorhaben erkennbar, 

ähnlich wie das im letzten Bericht der Expertenkommission bei den im Jahr 2021 in den Bundes-

bedarfsplan aufgenommenen Vorhaben der Fall war. Angesichts des langen Planungshorizonts 

sind diese positiven Verschiebungen jedoch mit Vorsicht zu betrachten. Die jüngsten, im dritten 

Quartal 2024 erstmals aufgenommenen Vorhaben wurden bislang noch nicht mit Gesamtinbe-

triebnahmeprognosen versehen, sodass eine Bewertung möglicher zeitlicher Verschiebungen für 

diese Vorhaben derzeit noch nicht möglich ist. 

Abbildung 3-37:  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. 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA (2021c, 2023b, 2023c, 2025b). 

153. Insgesamt zeigt sich, dass sowohl bei den EnLAG- als auch bei den BBPlG-Vorhaben weiter-

hin Verzögerungen bei den geplanten Inbetriebnahmen auftreten. Dies gilt bei den BBPlG-

Projekten sowohl für die bereits vor 2021 als auch für die im Jahr 2021 in den Bundesbedarfsplan 
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aufgenommenen Vorhaben. Allerdings werden die Anpassungen der Inbetriebnahmeprognosen 

inzwischen nicht mehr über den gesamten Planungshorizont hinweg vorgenommen, sondern be-

schränken sich zunehmend auf die kurzfristig anstehenden Projekte. Ob die weiter in der Zukunft 

liegenden Vorhaben unverändert bleiben, weil tatsächlich erwartet wird, dass sie mit den beste-

henden Beschleunigungsmaßnahmen planmäßig realisiert werden können, oder ob dies vielmehr 

der Darstellung eines optimistischeren Gesamtbildes dient, lässt sich derzeit nicht abschließend 

beurteilen. Diese Entwicklung sollte daher auch künftig eng beobachtet und in den kommenden 

Monitoringberichten fortlaufend bewertet werden. 

Beschleunigung des Netzausbaus und Monitoring 

154. Um keine weiteren Verzögerungen beim Netzausbau aufkommen zu lassen, ist ein umfang-

reiches und transparentes Monitoring der Wirksamkeit der beschlossenen Maßnahmen zur 

Beschleunigung des Netzausbaus zentral. Ein Beispiel dafür ist die Veröffentlichung des Stands bei 

den erwarteten und erteilten Genehmigungen im Stromübertragungsnetz durch die BNetzA seit 

dem Jahr 2023 (vgl. BNetzA 2025d). Die Auswertung beschränkt sich dabei allerdings auf die Aus-

bauvorhaben im Zuständigkeitsbereich der BNetzA, was etwa 9.600 km des gesamten 

Übertragungsnetzausbaubedarfs von rund 16.800 km ausmacht. Bis September 2025 konnten alle 

Anfang 2023 im Rahmen des Netzausbau-Controllings ans BMWK gemeldeten, erwarteten Geneh-

migungen auch tatsächlich genehmigt und somit für den Bau freigegeben werden (insg. 4.429 km, 

im Vergleich zu 2.657 km Ende 2024).  

155. 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.  

156. 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 beispielweise im Bericht des 

Bundesrechnungshofs zur Umsetzung der Energiewende im Hinblick auf die Versorgungssicher-

heit, Bezahlbarkeit und Umweltverträglichkeit der Stromversorgung (Bundesrechnungshof 2024), 

wo zum Stichtag 30. September 2023 gegenüber der ursprünglichen Planung ein Zeit- und Aus-

bauverzug von sieben Jahren und 6.000 km ausgewiesen wird. Eine Stärkung des internen und 

externen Prozesses des Netzausbaumonitorings sieht die Expertenkommission als dringend gebo-

ten. Ein regelmäßiger Austausch zwischen der Bundesregierung, den Regulierungsbehörden und 
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den Übertragungsnetzbetreibern über bisherige Erfahrungen und zum Fortschritt des Netzaus-

baus spielt dabei eine zentrale Rolle. 

Netzentwicklungsplanung 

157. Im Juni 2024 startete mit der Veröffentlichung des Szenariorahmenentwurfs der Übertra-

gungsnetzbetreiber (Übertragungsnetzbetreiber 2024) für den Netzentwicklungsplan Strom 2037 

mit Ausblick 2045, Version 2025 (NEP 2037/2045 (Version 2025)) bereits der neunte Durchgang 

der Bedarfsermittlung, der im April 2025 von der BNetzA genehmigt wurde (BNetzA 2025e). Der 

NEP 2037/2045 (Version 2025) beschreibt wie der vorhergehende NEP 2037/2045 (Version 2023) 
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möglicht. Da die Dekarbonisierung der Sektoren Industrie, Verkehr und Gebäude überwiegend 

durch direkte oder indirekte Elektrifizierung erfolgt, spielt Strom dabei eine zentrale Rolle. Mit 

dem Entwurf des Szenariorahmens haben die Übertragungsnetzbetreiber eine Datenbasis vorge-

legt, die verschiedene Entwicklungspfade auf dem Weg zur Treibhausgasneutralität abbildet.   

158. Erstmals enthalten die Szenarien für Strom und Gas/Wasserstoff gemeinsame Annahmen, 

beispielsweise zu Standorten von Kraftwerken und Elektrolyseuren. Damit soll eine einheitliche 

Planungsgrundlage für das Stromübertragungsnetz sowie das Gas- und Wasserstoffnetz entste-

hen. Grundlage hierfür ist die mit der Novelle des EnWG angestrebte Harmonisierung der Prozesse 

der Netzentwicklungspläne für Strom, Gas und Wasserstoff. Dies ermöglicht erstmals eine inte-

grierte, sektorenübergreifende Planung im Sinne der Sektorenkopplung. Den strategischen 

Rahmen dafür bildet die Systementwicklungsstrategie (SES) des Bundesministeriums für Wirt-

schaft und Klimaschutz (BMWK). Gemäß dem Zweiten Gesetz zur Änderung des EnWG vom 14. 

Mai 2024 müssen die Szenariorahmen der Netzentwicklungspläne Strom sowie Gas und Wasser-

stoff die Festlegungen der SES angemessen berücksichtigen (§ 12a EnWG). Die Bundesregierung 

ist verpflichtet, dem Deutschen Bundestag ab 2027 alle vier Jahre eine solche Systementwick-

lungsstrategie vorzulegen. Diese soll das Energiesystem im Hinblick auf das energiepolitische 

Zieldreieck aus Wirtschaftlichkeit, Umweltverträglichkeit und Versorgungssicherheit bewerten, 

eine strategische Systemkostenplanung mit Szenarien enthalten und konkrete Zielpfade für die 

Weiterentwicklung der Energieversorgung und der Netzinfrastruktur festlegen.  

159. Der Entwurf umfasst erneut drei Szenarien für die Jahre 2037 und 2045, die unterschiedliche 

technische Optionen und Ausbaugeschwindigkeiten berücksichtigen und damit eine Bandbreite 

realistischer Entwicklungen für die zukünftige Stromversorgung in Deutschland und Europa abde-

cken: 

¶ In den Szenarien A 2037 und A 2045 wird von einem deutlich geringeren Stromverbrauch 

als in den übrigen Szenarien ausgegangen. Diese Szenarien kennzeichnen sich durch eine 

hohe Nutzung von Wasserstoff und einen vergleichsweise langsamen Ausbau der erneu-

erbaren Energien. Aufgrund des verzögerten EE-Ausbaus steht in Deutschland nicht 
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genügend erneuerbarer Strom zur Verfügung, was die heimische Elektrolyseproduktion 

bremst und zu einer hohen Importabhängigkeit bei Wasserstoff führt. In Szenario A kann 
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tragen. Der Stromverbrauch wird zwar flexibler gestaltet, jedoch weniger stark als in den 

Szenarien B und C. Während Verkehr und Wärme vor allem durch Elektrifizierung dekar-

bonisiert werden, bleibt Wasserstoff auch hier ein ergänzender Energieträger. 

¶ Die Szenarien B 2037 und B 2045 stimmen weitestgehend mit dem Szenario 2 des Szenari-

orahmens Gas/Wasserstoff überein. Entwicklungspfade und sektorale Annahmen sind 

hierbei aufeinander abgestimmt. Diese Szenarien entsprechen in weiten Teilen dem Aus-

baupfad des Szenarios O45-Strom der Langfristszenarien und liegen innerhalb der 

Bandbreite der Systementwicklungsstrategie (SES). Der Schwerpunkt liegt auf einer effi-

zienten Transformation durch direkte Elektrifizierung. Der Stromverbrauch steigt in allen 

Sektoren, da Wärmeerzeugung, Mobilität und Industrie zunehmend elektrisch versorgt 

werden. Der Ausbau der erneuerbaren Energien erfolgt in Übereinstimmung mit den ge-

setzlichen Zielpfaden. 

¶ Die Szenarien C 2037 und C 2045 bilden den ambitioniertesten Umbau des Energiesystems 

ab. Sie sehen eine weitgehende Elektrifizierung aller Sektoren, einen massiven Ausbau der 

heimischen Elektrolysekapazitäten sowie die geringste Importabhängigkeit bei Wasser-

stoff vor. Dadurch wird in diesen Szenarien die höchste Energiesouveränität erreicht. Der 

Stromverbrauch ist hier am höchsten, insbesondere durch den verstärkten Einsatz von 

Elektrolyseuren. Gleichzeitig wird eine weitgehende Flexibilisierung des Stromverbrauchs 

angenommen, einschließlich einer stärkeren Netzausrichtung der flexiblen Verbraucher. 

Der Ausbau der erneuerbaren Energien übertrifft in diesen Szenarien teilweise die gesetz-

lichen Zielwerte. 

160. Die im aktuellen Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan 2037/2045 dargestellten 

Szenarien A, B und C bilden unterschiedliche Entwicklungspfade auf dem Weg zur Klimaneutralität 

ab und spannen damit einen Szenariotrichter auf, der verschiedene mögliche Transformationsver-

läufe des Energiesystems berücksichtigt. Im Gegensatz dazu war der für den NEP 2037/2045 

(Version 2023) durch die Bundesnetzagentur genehmigte Szenariotrichter schmaler und zeigte im 

Ergebnis lediglich ein einziges mögliches Klimaneutralitätsnetz für das Jahr 2045 auf. Der von der 

Bundesnetzagentur genehmigte Szenariotrichter fällt insgesamt etwas enger aus als im Entwurf 

der Übertragungsnetzbetreiber, wobei insbesondere eine geringere Spreizung zwischen den Sze-

narien B und C angenommen wird. Begründet wird dies damit, dass noch ambitioniertere 

Annahmen zum Ausbau erneuerbarer Energien und zum Stromverbrauch gegenwärtig nicht als 

realistisch eingeschätzt werden. Zugleich wurde der Trichter am unteren Ende etwas erweitert. 

Im genehmigten Szenariorahmen wird nun für das Jahr 2037 ein Nettostromverbrauch zwischen 



   

 

179 

 

775 und 994 TWh und für 2045 zwischen 869 und 1.195 TWh angenommen. Damit liegt der Trich-

ter enger als im Entwurf der ÜNB (774ς1.002 TWh im Jahr 2037 und 887ς1.270 TWh im Jahr 2045), 

spiegelt aber weiterhin ein breites Spektrum möglicher Entwicklungspfade wider.  

161. Im Rahmen des im September 2025 veröffentlichten Monitoringberichts von EWI und BET 

(2025), der im Auftrag des BMWE erstellt wurde, wurden die möglichen Entwicklungen der zu-

künftigen Stromnachfrage analysiert und mit den Annahmen aus dem aktuellen Szenariorahmen 

verglichen, unter anderem durch einen Abgleich der sektoralen Annahmen (Abbildung 3-38). Der 

Bericht unterscheidet zwischen normativen und explorativen Szenarien, die in der aktuellen Stu-

dienlandschaft parallel existieren. Die normativen, klimazielerreichenden Szenarien legen die 

Erreichung der Treibhausgasneutralität bis 2045 als feste Bedingung zugrunde und zeigen die da-

für notwendigen strukturellen Veränderungen im Energiesystem. Explorative (Trend-)Szenarien 

hingegen bilden die Auswirkungen bestimmter Randbedingungen auf die künftige Entwicklung 

(u.a. der Stromnachfrage) ab, ohne die vollständige Zielerreichung der Klimaneutralität zu unter-

stellen. In allen der Untersuchung zugrunde gelegten explorativen Szenarien wird das Ziel der 

Treibhausgasneutralität bis 2045 daher verfehlt. Mit Blick auf den Bruttostromverbrauch liegen 

die genehmigten Szenarien des NEP 2037/2045 (Version 2025) für die Jahre 2037 und 2045 im 

mittleren Bereich der normativen Szenarien. Damit decken sie bei den Szenarien, die das Kli-

maneutralitätsziel erreichen, den oberen und unteren Bereiche der Bandbreite nicht ab. Im 

Vergleich zu den explorativen Szenarien liegt der Szenariotrichter für 2037 vollständig oberhalb 

des Intervalls, sodass lediglich das Szenario A (mit der geringsten Bruttostromnachfrage) eine 

Überschneidung mit dem explorativen Szenario mit der höchsten Stromnachfrage aufweist. Für 

das Jahr 2045 bewegt sich Szenario A etwa in der Mitte des Intervalls der explorativen Szenarien, 

während die Szenarien B und C oberhalb liegen.  
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Abbildung 3-38:  Vergleich der Bruttostromnachfrage mit dem genehmigten Szenariorah-

men NEP 2037/2045 (Version 2025) für die Jahre 2037 und 2045 

Anmerkungen: *Bestätigung des NEP 2037/2045 (Version 2023); **Genehmigung des Szenariorahmens zum NEP 2037/2045 

(Version 2025). 

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf EWI & BET (2025). 

162. Die Analyse zeigt, dass der aktuelle Szenariorahmen des NEP 2037/2045 (Version 2025) im 

Vergleich zur wissenschaftlichen Szenarienlandschaft eher auf der optimistischen Seite liegt, ins-

besondere hinsichtlich der erwarteten Stromnachfrage in den kommenden Dekaden. Dies kann 

für die Netzplanung sowohl Chancen als auch Risiken bergen. Einerseits stellt ein ambitionierter 

Szenariorahmen sicher, dass der Netzausbau nicht zum Engpass der Energiewende wird und auch 

bei stark steigender Elektrifizierung ausreichend Kapazitäten bereitstehen. Andererseits besteht 

die Gefahr einer Überdimensionierung, falls sich die tatsächliche Nachfrage deutlich langsamer 

entwickelt als angenommen. Vor diesem Hintergrund ist eine kontinuierliche Überprüfung und 

Anpassung der Szenarioannahmen zentral, insbesondere im Zusammenspiel mit den Entwicklun-

gen auf der Nachfrageseite und im europäischen Kontext. Die zunehmende Integration der 

Szenariorahmen für Strom, Gas und Wasserstoff ist daher ein wichtiger Schritt, um Kohärenz und 

Effizienz in der langfristigen Infrastrukturplanung zu gewährleisten und Fehlanreize durch unko-

ordinierte Annahmen zu vermeiden. Zugleich sollte zur Senkung der Netzkosten ein modularer 

Ansatz verfolgt werden, der Planungs- und Genehmigungsprozesse stärker von den eigentlichen 

Investitionsentscheidungen trennt. Dies ermöglicht eine flexiblere zeitliche Streckung der Investi-

tionen und damit eine Entlastung der Netzentgelte, ohne den langfristigen Planungshorizont zu 

gefährden (vgl. Ansätze zur Begrenzung steigender Netzkosten in Rn. 167).Vor diesem Hintergrund 
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begrüßt die Expertenkommission, dass die unterschiedlichen Szenarien für den neuen Netzent-

wicklungsplan 2037/2045 (Version 2025) breiter aufgespannt sind als im vorangegangenen 

Szenariorahmen und damit mehr Optionen für mögliche Entwicklungen des Energiesystems auf-

zeigen, wie bereits in ihrem letzten Bericht angeregt (vgl. EEM 2024, Rn. 151 und 156). Der breitere 

Szenariotrichter ermöglicht eine realistischere Abbildung der bestehenden Unsicherheiten in der 

Transformation des Energiesystems und bietet eine bessere Grundlage für robuste Planungsent-

scheidungen. Auch liegt nun ein stärkerer Fokus auf der Einbettung der Szenarien in den 

europäischen Kontext. So legen die Übertragungsnetzbetreiber bei den Annahmen zu den Aus-

tauschkapazitäten mit den Nachbarländern die europäischen Planungen des aktuellen Ten-Year 

Network Development Plan (TYNDP) zugrunde und variieren diese erstmals zwischen den Szena-

rien. Diese stärkere internationale Koordination in der Netzentwicklungsplanung entspricht einer 

zentralen Empfehlung der Expertenkommission im letzten Bericht (vgl. EEM 2024, Rn. 185). 

163. Darüber hinaus begrüßt die Expertenkommission ausdrücklich, dass im neuen Szenariorah-

men eine engere Abstimmung zwischen den Szenarien für Strom, Gas und Wasserstoff erfolgt und 

die Systementwicklungsstrategie als übergeordneter Orientierungsrahmen Berücksichtigung fin-

det (vgl. Forderung in EEM 2024, Rn. 183). Wie bereits in früheren Berichten betont, ist eine 

gemeinsame langfristige Planung auf nationaler und europäischer Ebene beim Auf- und Umbau 
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struktur sowie Glasfasernetze, von entscheidender Bedeutung. Eine koordinierte Planung kann 

Kosten und Aufwand erheblich reduzieren, etwa wenn bei Infrastrukturmaßnahmen Straßen nur 

einmal geöffnet werden müssen, um parallel mehrere Leitungen zu verlegen oder Kapazitäten 

gemeinsam zu erweitern. 

164. Positiv hervorzuheben ist außerdem, dass im Rahmen des aktuellen Netzentwicklungsplans 

eine Ermittlung kurz- und mittelfristiger Maßnahmen auf Basis einer Analyse für das Jahr 2032 von 

der Bundesnetzagentur vorgeschrieben wird. Diese Nebenbestimmung soll sicherstellen, dass im 

Netzentwicklungsplan nicht nur langfristige Projekte, sondern auch alle Maßnahmen enthalten 

sind, die für einen sicheren und zuverlässigen Netzbetrieb in den kommenden Jahren notwendig 

sind. Hintergrund ist, dass einige Maßnahmen bereits vor den Betrachtungsjahren 2037 und 2045 

erforderlich werden könnten, insbesondere zur Gewährleistung der Systemstabilität. Entspre-

chende Bedarfe sollen im Rahmen des Systemstabilitätsberichts nach § 12i Abs. 2 EnWG 

identifiziert und in die Prüfung sowie Bestätigung des Netzentwicklungsplans integriert werden. 

Die Übertragungsnetzbetreiber mit Regelzonenverantwortung sind daher angehalten, auf Basis 

einer Analyse für das Jahr 2032 zu bewerten, welche Maßnahmen kurzfristig zur Stabilisierung des 

Systems beitragen können. Dazu zählen insbesondere Maßnahmen zur Bereitstellung von Blind-

leistung und zur Netzstabilität, aber auch kurzfristig realisierbare Optimierungen und 

Verstärkungen des Übertragungsnetzes, die zwar nur temporären Nutzen bis 2032 entfalten, aber 

zur Entlastung der angespannten Übergangsphase beitragen können. 
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165. Im nächsten Schritt werden die Übertragungsnetzbetreiber auf Grundlage des genehmigten 

Szenariorahmens den ersten Entwurf des Netzentwicklungsplans 2037/2045 (Version 2025) erar-

beiten. Nach aktuellem Zeitplan soll dieser Entwurf Anfang Dezember veröffentlicht werden und 

damit die Grundlage für die Konsultation und Bewertung durch die Öffentlichkeit sowie die wei-

teren Prozessschritte bilden. 

166. Im letzten Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045 (Version 2023) zeichnete sich ein erheb-

licher zusätzlicher Ausbaubedarf des innerdeutschen Übertragungsnetzes ab. Gegenüber dem 

NEP 2035 (Version 2021) schlagen die Übertragungsnetzbetreiber diverse zusätzliche Maßnahmen 

vor, was einer Steigerung des Gesamtausbaubedarfs um mehr als 60 % entspricht. Im Vergleich 

zum zuvor vorgeschlagenen Netzausbau identifiziert der NEP 2037/2045 (Version 2023) neue Ons-

hore-Projekte mit einer Gesamtlänge von rund 5.620 Kilometern und einem zusätzlichen 

Investitionsvolumen von 52,3 Milliarden Euro. Hauptursächlich hierfür ist die Ausweisung von fünf 

zusätzlichen Gleichstromverbindungen, die zur Sicherstellung der notwendigen Transportkapazi-

täten im Zuge der Energiewende erforderlich sind. Im März 2024 bestätigte die 

Bundesnetzagentur den NEP 2037/2045 (Version 2023) und ging dabei sogar über die Vorschläge 

der ÜNB hinaus. So wurden unter anderem zwei der fünf neuen Gleichstromprojekte um jeweils 

zwei Gigawatt Leistung erweitert, wodurch die Übertragungskapazität in Richtung Süddeutschland 

weiter steigt. Von den insgesamt 13.650 Leitungskilometern an Neubau- und Verstärkungsmaß-

nahmen im zweiten Entwurf des NEP wurden 12.700 Kilometer offiziell bestätigt (BNetzA 2024c). 

Ein von der vorherigen Bundesregierung im Dezember 2024 vorgelegter Gesetzentwurf zur Ände-

rung des Bundesbedarfsplangesetzes (Deutscher Bundestag 2024b), der die Aufnahme der neuen 

Gleichstromprojekte vorsah, konnte infolge des Regierungswechsels bislang jedoch nicht umge-

setzt werden. Da die bis zum 30. Juni 2025 geltende EU-Notfallverordnung zur Beschleunigung von 

Genehmigungsverfahren inzwischen ausgelaufen ist, müssen die vorbereiteten Unterlagen nun an 

das frühere nationale Genehmigungsrecht angepasst werden. Dies dürfte zu einer Verzögerung 

von mindestens zwei Jahren bei diesen Projekten führen (Deutscher Bundestag 2025). 

167. Durch den von der BNetzA bestätigten Netzausbaubedarf des NEP 2037/2045 (Version 

2023) sowie voraussichtlich auch durch die Ergebnisse des aktuellen Planungsdurchlaufs ist ein 

weiterer deutlicher Anstieg der Netzkosten zu erwarten. Diese Kosten müssen entweder über hö-

here Netzentgelte an die Stromkunden weitergegeben oder teilweise aus dem Bundeshaushalt 

kompensiert werden. Angesichts der bereits hohen Energiepreisbelastung der Verbraucherinnen 

und Verbraucher sowie der angespannten Haushaltslage ist es daher notwendig, Einsparpotenzi-

ale bei den Netzkosten zu identifizieren und ausgewogene Lösungen zu entwickeln, die sowohl die 

Finanzierung des Netzausbaus sichern als auch sozialverträgliche Strompreise gewährleisten. 

Zentrale Ansätze zur Begrenzung steigender Netzkosten sind unter anderem: 

¶ Der Netzausbau sollte so umgesetzt werden, dass die Belastung für die Bevölkerung mög-

lichst gering bleibt. Eine enge Verzahnung mit anderen Infrastrukturprojekten, wie dem 
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Ausbau von Fernwärmenetzen oder Glasfaserleitungen, kann dabei helfen, bauliche Ein-

griffe zu minimieren und Synergien zu nutzen.  

¶ Die Ausgestaltung der Regulatorik sollte sicherstellen, dass Alternativen zum konventio-

nellen Leitungsausbau ς insbesondere digitale Lösungen und Flexibilitätsoptionen im 

Übertragungs- und Verteilnetz ς nicht benachteiligt, sondern gezielt gefördert werden. 

Dies kann dazu beitragen, den notwendigen physischen Netzausbau zu begrenzen und so-

mit die Kosten zu senken.  

¶ Zusätzlich sollten alle technischen und wirtschaftlichen Einsparpotenziale geprüft werden. 

Für neu zu planende Hochspannungs-Gleichstrom-Übertragung (HGÜ)-Projekte bieten 

Freileitungen anstelle von Erdkabeln die Möglichkeit, erhebliche Kosteneinsparungen zu 

erzielen, ohne dass dabei die Übertragungskapazität oder Systemstabilität beeinträchtigt 

wird (vgl. EEM 2024, Rn. 158 f.). So ließe sich nach Angaben von TenneT (2025) allein für 

die Projekte OstWestLink, NordWestLink und SuedWestLink durch einen Wechsel auf Frei-

leitungen eine Ersparnis von mindestens 20 Mrd. Euro realisieren.  

¶ Auch sollte geprüft werden, inwieweit der Netzausbau in geringerem Maße ausreichend 

sein kann, nachdem der aktuelle Trend bei der Elektrifizierung (Umstieg auf Elektroautos 

und Wärmepumpen und Ausbau von Elektrolysekapazitäten, vgl. Kapitel 2.2 und 3.1) ei-

nen deutlich geringeren Anstieg der Stromnachfrage in der kurzen bis mittleren Frist 

erwarten lässt, als es in den aktuellen Planungen des EE- und Netzausbaus zugrunde gelegt 

wurde (750 TWh Bruttostromverbrauch im Jahr 2030).  

¶ Alle Vorhaben, die aus dem bestätigten Netzentwicklungsplan in den Bundesbedarfsplan 

aufgenommen werden, können unmittelbar umgesetzt werden und somit direkt Kosten 

verursachen. Eine gestaffelte bzw. zeitlich gestreckte Umsetzung der Investitionsentschei-

dungen könnte den Anstieg der Netzkosten im Zeitverlauf abmildern. Gleichzeitig bleiben 

Planung und Genehmigung der Leitungsprojekte essenziell für die Langfristperspektive. 

Ein modularer Ansatz, der Planungs- und Genehmigungsprozesse stärker von den eigent-

lichen Investitionsentscheidungen trennt, bildet hier eine sinnvolle und zielführende 

Strategie. Voraussetzung dafür sind jedoch effektive Instrumente zur zeitlichen Steuerung 

von Investitionen sowie zusätzliche Beschleunigungsmaßnahmen, um sicherzustellen, 

dass verschobene Projekte zu einem späteren Zeitpunkt ohne weitere Verzögerung umge-

setzt werden können. 

¶ Auch könnten Kosteneinsparungen durch eine gewisse Flexibilisierung der vorgegebenen 

Inbetriebnahmedaten erreicht werden. Bisher entsteht in den Verfahren der Bedarfser-

mittlung die Situation, dass die Komponentenhersteller bzw. -lieferanten ihre 

Preisgestaltung auch mit Blick auf die definierten Inbetriebnahmehorizonte ausrichten 

können. Nach den bisherigen Erfahrungen ist dies preistreibend. Wenn hier auf Seite der 

Netzbetreiber ein größeres Maß an Flexibilität existieren würde, können Preissenkungs-

potenziale erschlossen werden. 
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¶ In den langfristig ausgerichteten Netzentwicklungsplänen sollten auch Szenarien berück-

sichtigt werden, die strukturell unterschiedliche Zielerreichungspfade beschreiben und 

z.B. einen deutlich geringeren Anstieg der Stromnachfrage und ggf. des Ausbaus der rege-

nerativen Stromerzeugung unterstellen. Dadurch kann eine Priorisierung der Projekte 

bzw. eine Identifizierung von No-regret-Maßnahmen, die über alle Szenarien hinweg be-

nötigt werden, erfolgen. Der aktuelle Szenariorahmen ist hier bereits ein Schritt in die 

richtige Richtung, wenngleich er die Bandbreite möglicher Transformationspfade nur zu 

einem Teil abdeckt (siehe Vergleich in EWI & BET 2025). 

168. Die Expertenkommission weist aber auch darauf hin, dass Maßnahmen zur Kosteneinspa-

rung keinesfalls zu deutlichen Verzögerungen der Planungs- und Umsetzungsprozesse führen 

dürfen. 

3.4.3 Ausbau der Verteilnetze 

169. Die Ermittlung des Investitionsbedarfs in die Verteilnetze ist mit der Einführung des § 14d 

EnWG deutlich konkretisiert worden. Die Regelung verpflichtet größere Verteilnetzbetreiber dazu, 

abgeleitet aus dem Netzentwicklungsplan der Übertragungsnetzbetreiber Regionalszenarien zu 

erstellen und auf dieser Basis alle zwei Jahre in Netzausbauplänen (NAP) ihren Ausbaubedarf und 

Optimierungsmöglichkeiten zu bestimmen. Eine zusammenfassende Analyse dieser NAPs durch 

die Forschungsstelle für Energiewirtschaft (FfE 2025) hat bis 2045 einen Gesamtinvestitionsbedarf 

von 240 Mrd. EUR ermittelt. Hierbei wurden zum Teil fehlende Angaben in den NAPs geschätzt. 

Wie in Abbildung 3-39 ersichtlich, ist der Investitionsbedarf insbesondere in den kommenden Jah-

ren bis einschließlich 2032 besonders hoch.  

170. Im Sinne einer vorausschauenden Netzplanung kann es ökonomisch sinnvoll sein, bei frühen 

Ausbaumaßnahmen bereits auf den Zielbedarf auszubauen. So wird vermieden, dass bereits nach 

kurzer Zeit eine weitere Ausbaumaßnahme ergriffen werden muss. Dadurch entsteht jedoch zu-

nächst ein höherer Investitionsbedarf als er für den kurzfristig bedarfsgerechten, auf 

Netzanschlussanfragen beruhenden Netzausbau notwendig wäre. Die Bereitstellung des notwen-

digen Kapitals ist für die Umsetzung dieses vorausschauenden Netzausbaus entscheidend.   
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Abbildung 3-39:  Investitionen in die Verteilnetze 

 
Quellen: Eigene Darstellung auf Basis von BNetzA/BKartA (2024) und FfE (2025).  
2023-2025: gemittelter jährlicher Bedarf über den Betrachtungszeitraum, 2024: Plan zum Stand der Veröffentlichung. 

171. In den Netzausbauplänen gibt es keine einheitliche Methodik zur Bestimmung der Kosten 

und die Art der Ergebnisdarstellung. Daher sind die Pläne zum Teil nur schwer vergleichbar und 

nicht einfach aggregierbar. Die den Berechnungen zugrunde liegenden Regionalszenarien unter-

scheiden sich auch in ihrer Methodik. So verwenden mehrere Regionen das Szenario B des 

Netzentwicklungsplans als Basis für Top-down-Prognosen der Erzeugung und Last. Bayern verwen-

det hierfür das Szenario C, und die Regionen Nord und Ost verwenden eigene Methoden. Lasten 

werden teilweise anhand ihrer Anzahl, ihrer Spitzenlast, der Laständerungsrate oder des Jahres-

energieverbrauchs angegeben. Nicht alle potenziell relevanten Entwicklungen der zukünftigen 

Lastkurve finden in den NAPs Berücksichtigung; so wird im aktuell gültigen Regionalszenario von 

2023 zum Beispiel der elektrifizierte Schwerlastverkehr nicht betrachtet. Auch sind Abschätzun-

gen für die Niederspannungsebene im § 14d EnWG nicht verpflichtend, daher sind die Daten 

hierzu lückenhaft. Somit ist es möglich, dass die Investitionsbedarfe in die Verteilnetze in Zukunft 

noch höher ausfallen können als bisher erfasst.   

172. Die für die Lastberechnung verwendeten Gleichzeitigkeitsfaktoren unterscheiden sich zwi-

schen den NAPs zum Teil deutlich, wie FfE (2025) anhand der E-Mobilität zeigt. Die 

veröffentlichten Gleichzeitigkeitsfaktoren werden zum Teil auf unterschiedliche Ladevorgänge 

(Schnelladen, private oder öffentliche Ladesäulen, Tag-/Nachtladen) von E-PKW oder unterschied-

liche Spannungsebenen bezogen. Aus den angegebenen Gleichzeitigkeitsfaktoren resultieren 

nach FfE für die Hochspannungsebene stark unterschiedliche netzwirksame Lasten pro Fahrzeug 
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von 1 kW bis 4,7 kW. Dies zeigt exemplarisch, dass es kein einheitliches Vorgehen zur Berücksich-

tigung von Lastflexibilität gibt, was einen erheblichen Einfluss auf die zu planenden Kapazitäten 

haben kann. Im Netzentwicklungsplan wird für flexible Lasten grundsätzlich eine marktorientierte 

Einsatzweise angenommen.  

173. Ein rein marktorientierter Betrieb ohne Berücksichtigung der (lokalen bzw. überregionalen) 

Netzauslastung führt tendenziell zu höheren Netzausbaubedarfen, sofern der Markt die Netzrest-

riktionen nicht endogen abbildet.15 Da es zu einer solchen Berücksichtigung der Netzsituation in 

Preissignalen in Deutschland noch kein Konzept gibt, wird das Potential zur Begrenzung des Netz-

ausbaubedarfs durch Lastflexibilität in den NAPs uneinheitlich oder gar nicht quantifiziert. Dies 

macht deutlich, dass es zunächst wichtig ist, einen Regulierungsrahmen zu etablieren, der netzori-

entierte Preissignale ermöglicht. Ein solcher Rahmen könnte Verteilnetzbetreibern Möglichkeiten 

zur indirekten Steuerung der Netzauslastung über Preissignale eröffnen, um den Netzausbaube-

darf zu begrenzen. Diese Instrumente können danach Eingang in die NAPs finden und eine 

weitergehende (Wohlfahrts-)Optimierung des Ausbaus der Verteilnetze erlauben.  

174. Mit Inkrafttreten des § 14a EnWG wurde den Verteilnetzbetreibern für Engpasssituationen 

das Instrument der Lastreduktion von steuerbaren Verbrauchseinheiten ermöglicht. Im Sinne der 

Lastflexibilisierung ist dieses Instrument zu begrüßen. Allerdings ist es nur für Notfälle gedacht, 

und der Netzbetreiber muss weiterhin das Netz ausbauen, um zukünftige Eingriffe möglichst zu 

vermeiden. In der Praxis fehlen zudem häufig die notwendigen technischen Voraussetzungen für 

Steuereingriffe, da viele Verbraucher nicht ausreichend kommunikationstechnisch angebunden 

sind und bei den Verteilnetzbetreibern die nötige digitale Infrastruktur zur Ermittlung und Prog-

nose von Netzengpässen sowie die Verknüpfung der relevanten IT-Systeme teilweise ebenfalls 

fehlt. Auch die mit dem § 14a EnWG eingeführten variablen Netzentgelte erreichen heute keine 

sinnvolle Lenkungswirkung für einen netzdienlichen Verbrauch, da die Tarifstufen regulatorisch 

stark vorgegeben waren und sich nicht an der tatsächlichen Netzsituation orientieren. Die Weiter-

entwicklung des Instruments hin zu einem dynamischen Netzentgelt ist erwägenswert, um 

zukünftig Netzengpässe kosteneffizient zu vermeiden und bestehende Netze besser zu nutzen.  

3.4.4 Kostenentwicklung und Netzentgelte 

175. Die Netzentgelte, die zur Deckung der Kosten für den Betrieb und die Investitionen in die 

Stromnetze bis zur Höhe der genehmigten Erlösobergrenze erhoben werden, sind in den vergan-

genen Jahren deutlich gestiegen (Abbildung 3-40). Dieser Anstieg ist auf mehrere Faktoren 

 
15  In einem Nodalpreissystem würden Netzrestriktionen im Markt abgebildet. Ein solches System existiert im europäischen 
Markt bisher nicht, wird jedoch aufgrund der zu erwartenden Effizienzgewinne von vielen Seiten empfohlen (vgl. Kapitel xx). Es ist jedoch 
unklar, in wieweit sich ein solches System auch auf niedere Spannungsebenen ausweiten lässt, daher können auch weitere Instrumente zur 
Optimierung der Verteilnetzauslastung erforderlich sein, wie bspw. dynamische Netzentgelte. 



   

 

187 

 

zurückzuführen. Einerseits erfordert die Transformation des Energiesystems massive Investitio-

nen in die Netzinfrastruktur. Die entsprechenden Anstiege in den Investitionen und 

Aufwendungen sind ebenfalls in Abbildung 3-40 ersichtlich. Andererseits waren insbesondere bei 

den Übertragungsnetzen die Betriebskosten u.a. aufgrund der erforderlichen Maßnahmen des 

Engpassmanagements in den letzten Jahren hoch (vgl. Kapitel 3.4.1). Ein weiterer Aspekt, der zu 

steigenden Netzentgelten beiträgt, ist die Abnahme des Stromverbrauchs, denn die Netzkosten 

werden auf die aus den Stromnetzen entnommenen Energiemengen umgelegt, sodass die Ent-

gelte bei sinkenden Abnahmemengen steigen. 

Abbildung 3-40:  Entwicklung der Netzkosten und Netzentgelte der Übertragungs- und Ver-

teilnetze 

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), BNetzA/BKartA (2023) und BNetzA/BKartA 

(2024). 

176. Bei den Verteilnetzen zeigte sich in der Vergangenheit eine starke regionale Spreizung der 

Entgelte (Abbildung 3-41). Insbesondere in ländlichen Regionen mit einem hohen Anteil an EE-

Anlagen waren die Kosten für Netznutzer deutlich höher als in städtischen Gebieten oder Regio-

nen mit geringerem EE-Ausbau. Um diese Ungleichverteilung zu adressieren, wurde ab dem Jahr 

2025 ein neuer Wälzungsmechanismus eingeführt, der Regionen mit hohen EE-Integrationskosten 

entlastet. Die Kosten werden über den α!ǳŦǎŎƘƭŀƎ ŦǸǊ ōŜǎƻƴŘŜǊŜ bŜǘȊƴǳǘȊǳƴƎά umgelegt. Durch 
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diese Maßnahme soll eine bundesweite Angleichung der regionalen Netzentgelte erreicht wer-

den. Für das Jahr 2025 beläuft sich der Aufschlag für besondere Netznutzung auf 1,56 ct/kWh16. 

Er setzt sich aus der bisherigen § 19 StromNEV-Umlage sowie den Kosten der EE-Netzkostenver-

teilung zusammen, wobei letztere etwa 60 % des Betrags ausmachen. 

Abbildung 3-41:  Regionale Unterschiede bei Netzentgelten für Haushaltskunden 2024 vs. 

2025 

 
Netzentgelte für durchschnittliche Haushaltskunde (3.500 kWh/a) in der Niederspannungsebene.  
Quelle: Bundesnetzagentur 2025, https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Aktuelles/Ver-
teilungNetzkosten/start.html. 

177. Diese Entwicklung führt jedoch zu neuen Herausforderungen bei der Weiterentwicklung der 

Netzentgeltsystematik. Ein stetig wachsender Anteil der Netzkosten wird nicht mehr als originä-

res, beeinflussbares Netzentgelt, sondern in Form von Umlagen erhoben. Dies erschwert die 

Einführung von Reformen, die auf eine höhere Kostenreflexivität und Anreizwirkung abzielen, er-

heblich. Die Expertenkommission regt an, diesem Umstand Rechnung zu tragen und auch 

Umlagen in Konzepte für eine Weiterentwicklung der Netzentgeltsystematik mitzudenken und in 

ein Zielsystem einzubetten, also etwa in den AgNES-Prozess (siehe Folgekapitel) einzubeziehen. 

178. Um den Kostenanstieg bei den Netzentgelten insgesamt zu dämpfen, erhielten die Übertra-

gungsnetzbetreiber im Jahr 2023 anteilig Beträge von insgesamt 12,84 Mrd. EUR als Zuschuss zu 

den Netzkosten. Diese Maßnahme wurde aus Mitteln der Strompreisbremse finanziert und sollte 

die Übertragungsnetzentgelte auf dem Niveau des Jahres 2022 stabilisieren. Wie Abbildung 3-42 

 
16  Quelle: https://www.netztransparenz.de/ 
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zeigt, stellte sich der gewünschte Effekt ein: die Entgelte für Entnahmen auf der Höchstspannungs-

ebene waren in 2023 in etwa auf dem Niveau von 2022. Ende 2023 wurde entschieden, die 

Stützung der Übertragungsnetzentgelte nicht fortzusetzen, was zu einem starken Anstieg der Ent-

gelte in 2024 und ebenfalls hohen Entgelten in 2025 führte. In 2025 stiegen allerdings nur die 

Entgelte der Netzebene 2 (Umspannung von Höchst- auf Hochspannung) gegenüber 2024 weiter 

an, während die Entgelte auf der Netzebene 1 (Höchstspannung) für alle Abnahmefälle günstiger 

wurden.  

Abbildung 3-42:  Übertragungsnetzentgelte für Entnahme in Netzebene 2 (Umspannung 

von Höchst- zu Hochspannung, >2.500 h Jahresbenutzungsdauer), 2019-2025 

 

Anmerkungen: 2019 wurde schrittweise das bundeseinheitliche Übertragungsnetzentgelt eingeführt. Die Entgelte hatten in 

einer Übergangsphase bis einschließlich 2022 einen bundeseinheitlichen und einen regelzonenspezifischen Anteil. Die Werte 

der entsprechenden Jahre sind hier als ungewichteter Mittelwert der jeweiligen regelzonenspezifischen Anteile, addiert zum 

bundeseinheitlichen Anteil angegeben. Die Linien stellen das durchschnittliche Übertragungsnetzentgelt pro kWh bei einer 

Jahresbenutzungsdauer von 2.500 h dar; die gestrichelte Linie zeigt das Entgelt für die Entnahme auf der Ebene 1, d.h. der 

Höchstspannungsebene). 

179. Da auch in den kommenden Jahren von einer weiteren Steigerung der Netzentgelte (auf 

Übertragungs- und Verteilnetzebene) auszugehen ist, hat die Bundesregierung beschlossen, die 

Übertragungsnetzbetreiber im Jahr 2026 mit einem Betrag von 6,5 Mrd. EUR wieder zu bezuschus-

sen. Diese Maßnahme ist zusätzlich zu weiteren Entlastungen wie der Absenkung der Stromsteuer 

auf das europarechtlich zulässige Minimum, die Ausweitung der Strompreiskompensation sowie 
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die Einführung eines Industriestrompreises vorgesehen. Die Stützung der Übertragungsnetze er-

scheint zunächst als eine Maßnahme mit hoher Verteilungsgerechtigkeit, da die Höhe des Entgelts 

bundesweit einheitlich ist, und alle Verbraucher das Entgelt bezahlen.17 Diese Einschätzung hält 

jedoch einer genaueren Betrachtung nicht stand. Die Weiterreichung der Übertragungsnetzent-

gelte an nachgelagerte Netze bis zum Letztverbraucher richtet sich nach der Strommenge und der 

Maximalleistung, die nachgelagerte Netze aus dem Übertragungsnetz entnehmen. Diese Mengen 

sind aufgrund unterschiedlicher Anteile dezentraler Erzeugung regional verschieden; Netzgebiete 

mit hoher Stromerzeugung im Verteilnetz (zu großen Teilen aus erneuerbaren Energien) entneh-

men weniger Strom aus dem Übertragungsnetz und zahlen dafür auch weniger Netzentgelt. Die 

aus einer Stützung der Übertragungsnetze aus Bundesmitteln resultierende Entlastung kommt so-

mit vor allem dort an, wo derzeit tendenziell höhere Beiträge zur Finanzierung der 

Übertragungsnetze geleistet werden, d.h. in städtischen Netzgebieten und solchen mit weniger 

EE-Erzeugung. Die Regionen, die seit 2025 durch die neue Wälzung der EE-Mehrkosten entlastet 

werden sollten, profitieren hingegen weniger. In diesen Regionen dominieren die Kosten der Ver-

teilnetze, welche nicht durch den Bundeszuschuss entlastet werden.  

180. Die Expertenkommission hatte im Bericht 2024 eine Bezuschussung der Übertragungsnetze 

vor dem Hintergrund und unter der Randbedingung empfohlen, dass die zunächst geplanten Rück-

flüsse der Einnahmen aus der CO2-Bepreisung an Bürger/innen, z.B. in Form eines Klimagelds, 

noch nicht realisiert waren. Die Senkung der Stromkosten erschien übergangsweise als sinnvolle 

Alternativmaßnahme zur Kostenentlastung. Aufgrund der oben dargestellten ungleichen Vertei-

lungswirkung sieht die Kommission diese Maßnahme nun kritischer. Zudem warnt sie davor, eine 

Bezuschussung der Netzentgelte zur Dauermaßnahme werden zu lassen, da diese einen hohen 

Mittelbetrag bindet, während die fördernde Wirkung unklar ist. Die wichtigste Maßnahme zur 

Senkung der Netzentgelte besteht zunächst darin, alle Kostensenkungspotentiale beim Netzaus-

bau und -betrieb zu nutzen. Hierzu gehören z.B. die Aufhebung des Erdkabel-Vorrangs für neue 

HGÜ-Leitungen, die zeitliche Streckung der Netzkosten oder die Ermöglichung lokaler Strompreise 

zur Reduktion der Kosten für das Engpassmanagement. Auch direkte oder indirekte Privilegierun-

gen ohne Systemnutzen sind zu reduzieren. Die schrittweise Abschaffung vermiedener 

Netzentgelte (§ 18 StromNEV) ist in diesem Kontext zu begrüßen. Die Weiterentwicklung der 

Netzentgeltsystematik kann zudem zur Kosteneffizienz beitragen, wenn daraus Anreize für einen 

netzdienlichen Betrieb entstehen.   

181. Sofern temporär eine Bezuschussung der Netzkosten vorgenommen wird, könnte zur Ver-

meidung der ungleichen Verteilungswirkung statt der Übertragungsnetze auch die 

Verteilnetzbetreiber oder die netzbezogenen Umlagen bezuschusst werden. Erstere ist aufgrund 

 
17  Kunden, die an die Höchstspannungs- oder Umspannungsebene zur Hochspannung angeschlossen sind, zahlen das Entgelt 
direkt. Bei allen anderen Kunden wird es über die vertikale Kostenwälzung zunächst vom nachgelagerten Netzbetreiber entrichtet, der die 
entsprechenden Kosten als Teil seiner Netzentgelte an die Letztverbraucher weiterreicht. 
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einer Vielzahl an Detailfragen vor allem zur Aufteilung der Zuschüsse auf Netzgebiete und Netz-

ebenen sehr komplex und daher nicht zu empfehlen. Die netzbezogenen Umlagen ließen sich 

hingegen einfach bezuschussen, da sie ebenfalls von den Übertragungsnetzbetreibern abgewi-

ckelt werden. In einem Kurzgutachten zu den Bezuschussungsoptionen schätzt Consentec (2025) 

den Umfang der relevantesten Umlagen (Offshore-Umlage und Aufschlag für besondere Netznut-

zung) für 2025 auf zusammen rund 7 Mrd. EUR. Mit einem Bundeszuschuss von 6,5 Mrd. EUR 

könnte man diese also fast vollständig decken. Die daraus resultierende Entlastung wäre überall 

im Bundesgebiet gleich, da alle Letztverbraucher die Umlage in gleicher Höhe zahlen. Allerdings 

würde anders als bei den Übertragungsnetzgelten nur eine sehr geringe Entlastung bei privilegier-

ten Netznutzern mit einem Jahresverbrauch ab 1 GWh ankommen, da diese deutliche 

Reduktionen bei den Umlagen genießen. Eine Kompromisslösung könnte die Aufteilung des Bun-

deszuschusses auf Übertragungsnetzentgelte und Umlagen sein, was die Komplexität der 

Umsetzung kaum erhöht und sowohl großindustrielle Verbraucher als auch Haushalte und ge-

werbliche Verbraucher entlastet, mit geringeren regionalen Unterschieden als mit einer reinen 

Stützung der Übertragungsnetzentgelte.  

182. Unabhängig von der Frage der Kostenentlastung zeigen die skizzierten regionalen Ungleich-

heiten bei der Finanzierung der Übertragungsnetze relevante Mängel in der 

Netzentgeltsystematik auf. Nicht nur die Verteilung der Netzkosten auf Letztverbraucher, sondern 

auch die vertikale Wälzung der Kosten zwischen den Netzebenen (von der höchsten bis zur nied-

rigsten Spannungsebene) entspricht nicht den Ansprüchen an Verursachungsgerechtigkeit und 

Kostenreflexivität. Aus diesem Grund arbeitet die Bundesnetzagentur derzeit an einem Prozess 

zur Reform der Allgemeinen Netzentgeltsystematik (AgNES), der im folgenden Kapitel kurz darge-

stellt wird. Kostenreflexive Netzentgelte würden eine gerechte Kostenentlastung durch eine 

Bezuschussung der Übertragungsnetzentgelte begünstigen. 

3.4.5 Weiterentwicklung der allgemeinen Netzentgeltsystematik 

183. Die derzeit geltende Netzentgeltsystematik wurde 2001 in der Verbändevereinbarung II+ 

(Strom) konzipiert. Die energiewirtschaftliche Realität war damals deutlich anders als heute, so-

dass die Grundprinzipien der Entgeltermittlung heute teilweise überholt sind. Gleichzeitig 

erhöhen zahlreiche Sondertatbestände und Ausnahmeregelungen die Komplexität des Systems 

und führen zu Kalkulationsanomalien, bei denen beispielsweise niedrigere Spannungsebenen 

günstiger als vorgelagerte werden. Die Bundesnetzagentur führt daher derzeit einen Prozess zur 

Reform der allgemeinen Netzentgeltsystematik Strom (AgNES) durch, in dem Reformoptionen dis-

kutiert werden und anschließend über ein neues Design entschieden werden soll. In diesen 

Prozess ist mittlerweile auch die Weiterentwicklung der Industrienetzentgelte integriert. 

184. In der derzeitigen Phase der Energiewende stellt der Ausbau der erneuerbaren Energien den 

Haupttreiber der Netzausbaukosten dar. Netzentgelte werden jedoch nur auf den Stromverbrauch 
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erhoben, was die Kostenreflexivität erschwert. Gleichzeitig sinkt der Finanzierungsbeitrag von Pro-

sumern, d.h. Haushalten und gewerblichen Letztverbrauchern mit Eigenversorgung, die durch 

einen geringeren Netzbezug zwar Entgelte sparen, aber weiterhin die volle Netzinfrastruktur be-

anspruchen, wodurch die Kostenlast auf die übrigen Netznutzer umverteilt wird. Sinkende 

Batteriepreise und weiterhin hohe Strompreise für Privathaushalte sowie gewerbliche Verbrau-

cher machen Investitionen in Batteriespeicher zur Erhöhung der Eigenversorgung attraktiv, 

wodurch der Beitrag zur Netzfinanzierung weiter sinkt, ohne dass durch die Batteriespeicher die 

Netzkosten gesenkt werden. Zwar könnten Batteriespeicher prinzipiell so betrieben werden, dass 

sie Netzausbau- und Betriebskosten einsparen helfen, jedoch bestehen hierzu im aktuellen Regu-

lierungsrahmen keine Anreize oder Verpflichtungen, sodass Netzbetreiber den potenziellen 

Beitrag von Batteriespeichern zur Reduktion von Netzausbaubedarfen nicht einplanen können 

und das Kostenreduktionspotenzial somit ungenutzt bleibt.  

185. Da Investitionen in Photovoltaikanlagen und Batteriespeicher oft eher von Bevölkerungs-

gruppen in höheren Einkommensgruppen getätigt werden (neben gewerblichen Betreibern), 

ergibt sich ebenfalls eine Herausforderung in Bezug auf eine sozial gerechte Verteilung der Netz-

kosten. Auch von Vergünstigungen der Netzentgelte nach § 14a EnWG, die Verbrauchern 

offenstehen, die in größere steuerbare Verbrauchseinrichtungen wie Wärmepumpen und Elekt-

roautos investiert haben, profitieren tendenziell Menschen mit höheren Einkommen. Aktuell ist 

jedoch auch hier nicht gewährleistet, dass das Instrument die Kosten des Verteilnetzbetriebs oder 

den Ausbaubedarf tatsächlich reduziert, daher besteht die Gefahr, dass die Gewährung dieser Ent-

geltreduktionen zu einer Erhöhung der Entgelte für alle anderen führt, also auch für Verbraucher 

mit niedrigen Einkommen. In einer überarbeiteten Netzentgeltsystematik sollte daher dringend 

sichergestellt werden, dass Einsparmöglichkeiten und Reduktionen bei den Entgelten auch einer 

kostenentlastenden Wirkung gegenüberstehen. Eine stärkere Orientierung an einer vertraglich 

geregelten Anschlussleistung sowie perspektivisch eine Dynamisierung von arbeitsbezogenen Ent-

gelten stellen hierfür vielversprechende Weiterentwicklungen dar. 

186. Die Bepreisung von Leistung und Arbeit bei RLM-Kunden (d.h. Kunden ab 100 MWh jährli-

chem Stromverbrauch) in ihrer derzeitigen Form setzt einen dauerhaften Anreiz zur Reduzierung 

und Vergleichmäßigung des Strombezugs, was jedoch nur in wenigen Stunden des Jahres tatsäch-

lich netzdienlich ist. In Zeiten hoher EE-Erzeugung hemmt dieser Mechanismus die flexible 

Nachfrage und verhindert so eine bessere Integration erneuerbarer Energien. In Momenten der 

Netzüberlastung können hingegen kaum wirksame Preissignale zur Entlastung gesendet werden. 

Das Verfahren zur vertikalen Kostenwälzung zwischen Netzbetreibern unterschiedlicher Span-

nungsebenen erfolgt nach dem gleichen Prinzip und ist durch die Zunahme der dezentralen 

Einspeisung immer weniger verursachungsgerecht. Nach diesem Verfahren enthält das Netzent-

gelt jeder Spannungsebene auch die Entgelte aller vorgelagerten Netzebenen, wobei sich die 

Bemessungsgrundlage für die an den vorgelagerten Netzbetreiber zu zahlenden Entgelte wie bei 
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(leistungsgemessenen) Letztverbrauchern aus dem Leistungspreis auf die Jahreshöchstlast und 

dem Arbeitspreis auf die aus dem jeweils vorgelagerten Netz bezogene Strommenge zusammen-

setzt. Regionen mit hohen Anteilen dezentraler Stromeinspeisung beziehen jedoch zu vielen 

Zeitpunkten gar keine oder nur geringe Strommengen aus dem jeweils vorgelagerten Netz oder 

speisen sogar in diese Netzebene ein. Regionen mit hoher Last und geringer dezentraler Erzeugung 

(v.a. städtische und industrielle Netzgebiete) beziehen hingegen größere Energiemengen und fi-

nanzieren die vorgelagerten Netze, insbesondere das Übertragungsnetz, dadurch zu höheren 

Anteilen. Auch diese Herausforderungen lassen sich durch einen Kapazitätspreis (auf die An-

schluss- bzw. vertraglich vereinbarte Leistung) und einer dynamisierten Arbeitspreiskomponente 

besser begegnen als durch das bisherige System. 

187. Nicht zuletzt ergibt sich eine Herausforderung dadurch, dass ein zunehmender Anteil der 

Netzkosten nicht mehr direkt über die Entgelte, sondern über separate Umlagen finanziert wird, 

was die Kostenorientierung untergräbt.  

188. Die von der Bundesnetzagentur vorgeschlagenen Anpassungsoptionen an der allgemeinen 

Netzentgeltsystematik gemäß dem Diskussionspapier von Mai 2025 (BNetzA 2025g) sind die Fol-

genden: 1. Verbreiterung der Kostenträgerbasis (Beteiligung von Einspeisern an den Netzkosten 

in Form von Einspeiseentgelten oder Baukostenzuschüssen für Einspeiser); 2. Anpassung der 

Netzentgeltkomponenten (verpflichtender Grundpreis, Ersatz des Leistungspreises durch einen 

Kapazitätspreis); 3. dynamische Netzentgelte in verschiedenen möglichen Ausgestaltungen; 4. 

bundeseinheitliche Verteilnetzentgelte; 5. Speicherentgelte sowie 6. weitere technische Anpas-

sungen (Zusammenfassung von Netz- und Umspannebenen, Anpassung der Kostenwälzung). Da 

auch in vielen anderen europäischen Ländern Netzentgelte überarbeitet werden, hat der europä-

ische Regulierungsverband ACER einige Empfehlungen ausgesprochen (ACER 2025), die diese 

Weiterentwicklungen leiten sollten. Sie enthalten teilweise ähnliche Punkte wie von der Bundes-

netzagentur diskutiert: Die Prüfung von Einspeise- und Speicherentgelten, Vermeidung von 

Vergünstigungen für spezielle Nutzergruppen, Bepreisung der Nutzung gemäß der jeweiligen 

Spannungsebenen, Vermeidung fixer Arbeitspreise, und stattdessen Bevorzugung kapazitätsba-

sierter oder zeitvariabler Arbeitspreise, Orientierung des Entgelts an der (System-) Spitzenlast 

sowie die räumliche Differenzierung der Entgelte. Die Berücksichtigung dieser Empfehlungen hält 

die Expertenkommission für zielführend und wichtig. 

189. Die Bundesnetzagentur diskutiert derzeit auch Vorschläge für die Weiterentwicklung 

von Ausnahmen bei den Industrienetzentgelten (sog. Bandlastprivileg). In ihrem Papier vom Sep-

tember 2025 (BNetzA 2025f) stellt sie drei Ansätze zur Diskussion, wie große Industriebetriebe 

(ähnlich zu den aktuell nach § 19 Abs. 2 S. 2 StromNEV privilegierten Netznutzern mit einem Strom-

verbrauch von 10 GWh und mehr) in Zukunft in den Genuss vergünstigter Netznutzungsentgelte 

kommen könnten. Eine wichtige Bedingung für Netzentgeltreduktionen ist, dass dem eine Gegen-

leistung für das Energiesystem entgegensteht. Im heutigen und zukünftigen Energiesystem 
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entsteht ein solcher Mehrwert durch die Bereitstellung von Flexibilität. Hierzu werden im Diskus-

sionspapier drei Optionen vorgeschlagen. Option A sieht vor, dass Unternehmen belohnt werden, 

die ihren Strombezug besser an die Preisentwicklung am Spotmarkt anpassen als in einem Refe-

renzfall. In Option B würde die Begünstigung bei einer Orientierung des Stromverbrauchs an 

Zeitfenstern hoher bzw. niedriger Netzauslastung erfolgen, welche Netzbetreiber mit einem defi-

nierten Vorlauf festlegen. Option C schlägt vor, nicht die freiwillige Reaktion auf ein Preissignal 

oder Netzzeitfenster zu belohnen, sondern den Abschluss einer Vereinbarung mit dem Netzbe-

treiber, die diesem in Engpasssituationen systemdienliche Vorgaben oder Beschränkungen 

gegenüber dem Netznutzer erlaubt. Die Expertenkommission begrüßt die Abschaffung des Band-

lastkriteriums als Bedingung für Netzentgeltreduktionen, da die aus ihm resultierenden Anreize 

im heutigen Stromsystem keinen systemdienlichen Betrieb fördern. Sie weist jedoch darauf hin, 

dass auch die neu vorgeschlagenen Optionen erhebliche Risiken für Dispatch-Verzerrungen ber-

gen. Die Idee, dass sich industrielle Verbraucher stärker an Preissignalen oder Signalen des 

Netzbetreibers orientieren sollen, ist im Grundsatz nicht verkehrt. Jedoch ergibt sich die grundle-

gende Herausforderung daraus, dass das überprüfbare Kriterium zur Gewährung einer 

Entgeltreduktion immer an einem Referenzbetrieb ansetzt, der damit Teil der Optimierung wird. 

In dem Diskussionspapier wird zudem immer aus Sicht von α.ŀƴŘƭŀǎǘǾŜǊōǊŀǳŎƘŜǊƴά ƎŜŘŀŎƘǘΦ 5ŀ 

es keine sinnvolle in die Zukunft fortschreibbare Definition von Bandlastverbrauchern gibt, und 

Entgeltregeln diskriminierungsfrei sein müssen, ergibt sich die Schwierigkeit, die erforderliche Dif-

ferenz zwischen Ist und Referenz sinnvoll zu definieren. Eine Abweichung, die für (ehemalige) 

Bandlastverbraucher erreichbar ist, wird voraussichtlich auch durch bisher nicht privilegierte Netz-

nutzer mit ausreichend hohem Verbrauch erreichbar sein, was den Kreis der potentiell 

Begünstigten deutlich ausweitet. Zudem müssen Instrumente zukunftsfest sein; in Zukunft sind 

erhebliche und deutlich kostengünstigere Flexibilitätspotentiale zu erwarten als jene, die durch 

die stromintensive Industrie erbracht werden können. Mit den bisherigen Vorschlägen würde man 

zukünftig mit erheblichen Summen Flexibilität fördern, deren Bereitstellung für die Betriebe ver-

gleichsweise teuer zu erbringen ist, und die durch andere Verbraucher in Zukunft deutlich 

günstiger erbringbar ist. Der Flexibilitätsanreiz für die günstigeren Optionen könnte durch die Aus-

wirkungen insbesondere der Option A hingegen reduziert werden. Aufgrund der genannten 

Überlegungen empfiehlt die Expertenkommission, keinen Ersatz für das Bandlastprivileg zu schaf-

fen. Ein Entgeltsystem sollte kostenreflexiv und für alle Verbrauchergruppen finanzierbar sein. 

Degressive Kostenkomponenten könnten Skaleneffekte reflektieren und somit großen Stromver-

brauchern qua Design günstigere Konditionen bieten als kleineren Verbrauchern. 

Netzentgeltreduktionen eignen sich nicht als Instrument zur Förderung der stromintensiven In-

dustrie. Sofern für bestimmte Branchen oder Betriebe zur Sicherung der Wettbewerbsfähigkeit 

Entlastungen bei den Stromkosten erforderlich sind, sollten diese nicht an den Netzentgelten an-

setzen, bzw. so ausgestaltet sein, dass sie den Dispatch im Stromsystem nicht verzerren.  
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3.4.6 Netzanschlüsse 

190. Im Zuge der Energiewende steigt die Anzahl der Anlagen, die an das öffentliche Stromnetz 

angeschlossen werden wollen und sollen. Die Erlangung eines Netzanschlusses war lange Zeit und 

ist immer noch ein primär administrativer und technischer Prozess. Er entwickelt sich zunehmend 

zu einem Flaschenhals für den Ausbau von Erzeugung und Speichern sowie für die Elektrifizierung. 

Die Netzbetreiber verzeichnen seit einigen Jahren eine beispiellose Welle an Anschlussbegehren, 

vor allem von Photovoltaik-Anlagen, Großbatteriespeichern und Ladeinfrastruktur. So wurden im 

Jahr 2024 z. B. über eine Million neue PV-Anlagen installiert (laut Marktstammdatenregister), und 

bei den Übertragungsnetzbetreibern lagen Ende 2024 bereits 650 Netzanschlussbegehren für 

Großbatteriespeicher vor18. Perspektivisch werden auch für Großwärmepumpen, Elektrolyseure 

sowie Rechenzentren in wachsender Zahl und Leistung Anschlüsse an das Stromnetz benötigt.  

191. Bei Netzanschlüssen offenbaren sich derzeit zwei wesentliche Problemfelder: die man-

gelnde Flexibilität bei der Bearbeitung von Anträgen auf Netzanschluss bei größeren Anlagen in 

der Hoch- und Höchstspannung einerseits und die prozessuale Fragmentierung bei kleineren An-

lagen in der Mittel- und Niederspannung andererseits. 

192. Bei Netzanschlüssen von Erzeugungsanlagen und Speichern über 100 MW in der Hoch- oder 

Höchstspannung müssen Prozesse eingehalten werden, die ursprünglich einmal für eine kleine 

Anzahl an Anschlüssen für neue Großkraftwerke konzipiert wurden. Hier findet die Verordnung 

zur Regelung des Netzanschlusses von Anlagen zur Erzeugung von elektrischer Energie (KraftNAV) 

19 Anwendung. Das vorgeschriebene Regelwerk basiert auf dem Prioritätsverfahren (Windhund-

prinzip): wer zuerst einen Antrag stellt, dessen Begehren wird auch zuerst bearbeitet und erhält 

im Falle einer Zusage die Kapazitätsreservierung. Dies fördert spekulatives Verhalten, bei dem Pro-

jektierer frühzeitig Kapazitäten für noch unausgereifte Projekte reservieren. Diese blockieren 

dann Netzanschlusspunkte für Projekte mit höherer Realisierungswahrscheinlichkeit (oder auch 

mit größerem Systemnutzen). Die Netzbetreiber sind dadurch gezwungen, erhebliche Ressourcen 

in die Prüfung von Anträgen zu investieren, die möglicherweise nie realisiert werden. Eine Priori-

sierung nach dem Reifegrad eines Projektes, nach seiner Systemdienlichkeit oder gar nach 

volkswirtschaftlichem Nutzen kann so nicht stattfinden.  

193. Bei kleineren Anlagen in der Mittel- und Niederspannung sind die Netzbetreiber in der Ge-

staltung ihrer Anschlussprozesse zwar flexibler, denn es gibt keine gesetzlichen oder 

regulatorischen Vorgaben für die Vergabe von Netzanschlusskapazitäten. Allerdings führt dies 

dazu, dass jeder der über 850 Verteilnetzbetreiber (VNB) eigene Prozesse etablieren kann. Die 

 
18  https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/Speicher/start.html 

19  Insb. Ϡ м !ōǎΦ м ǳƴŘ Ϡ п !ōǎΦ м ŘŜǊ YǊaftwerksȤbŜǘȊŀƴǎŎƘƭǳǎǎǾŜǊƻǊŘƴǳƴƎ όYǊŀŦǘb!±ύ ǾƻƳ нсΦ Wǳƴƛ нллт ό.D.ƭΦ L {Φ ммутύ 
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VNB wenden unterschiedliche Vergabemechanismen an, und jeder nutzt (wenn überhaupt vor-

handen) eigene digitale Portale, fordert unterschiedliche Daten in verschiedenen Formaten und 

unterhält individuelle Kommunikationswege. Für national oder regional tätige Projektierer, Instal-

lateure oder Investoren (z. B. von Solarparks, Ladeinfrastruktur oder Quartierslösungen) resultiert 

dies in hohen Transaktionskosten. Die Skalierung von Geschäftsmodellen wird dadurch unnötig 

erschwert. Eine effiziente, digitalisierte und standardisierte Abwicklung von hunderttausenden 

Anschlüssen pro Jahr ist unter diesen Umständen nicht möglich. Die VNB wiederum sind mit der 

teils manuellen Bearbeitung dieser heterogenen Anfragen überlastet. 

194. Mit Fortschreiten der Energiewende ist zu erwarten, dass die bereits heute sehr hohe Nach-

frage nach Netzanschlusskapazität noch weiter zunehmen wird. Solange das Tempo des 

Netzausbaus nicht mit diesem Bedarfszuwachs Schritt halten kann, muss mit zunehmender Res-

sourcenknappheit gerechnet werden, was eine Neubewertung bisheriger 

Verteilungsmechanismen der Anschlusskapazitäten erfordert. Für den Bereich der Verteilnetze 

hat die Bundesnetzagentur im November 2024 deshalb ein Konsultationspapier zu einem Zutei-

lungsverfahren für Entnahmeleistung zur Diskussion gestellt, in dem vier Verfahren benannt und 

eines davon als Branchenlösung vorgeschlagen wurde. Dies war das Repartierungsverfahren, nach 

dem VNB Netzanschlusskapazitäten zu bestimmten Stichtagen ausschreiben und dann gleichmä-

ǖƛƎ αǇǊƻ YƻǇŦά ǳƴǘŜǊ ŘŜƴ tŜǘŜƴǘŜƴ ǾŜǊǘŜƛƭŜƴΦ 5ŜǊ ±ƻǊǎŎƘƭŀƎ ǿŀǊ ƧŜŘƻŎƘ ƴƛŎƘǘ ƪƻƴǎŜƴǎŦŅƘƛƎΣ ǎƻŘass 

die BNetzA das Vorhaben, in diesem Bereich eine rechtssichere Handlungsempfehlung zu erstel-

len, nicht weiterverfolgt. 

195. Bei den Anlagen über 100 MW dreht sich die Frage derzeit vor allem darum, ob die KraftNAV 

tatsächlich auf Großbatteriespeicher anzuwenden ist. Diese Anlagen machen den wesentlichen 

Teil der aktuell hohen Zahl an Netzanschlussbegehren auf den höheren Spannungsebenen (ab 110 

kV) aus. Der Bundesrat schlug im September 2025 vor, in der KraftNAV klarzustellen, dass Batte-

riespeicher dieser Verordnung nicht unterliegen. Die Übertragungsnetzbetreiber haben in diesem 

Kontext damit begonnen, ein regelbasiertes Netzanschlussverfahren zu konzipieren, das den Pro-

jektfortschritt, den Anschlussstandort und planerische Aspekte stärker als bisher bei der Vergabe 

der Anschlusskapazität berücksichtigt.  

196. Die skizzierten Diskussionen drehen sich vor allem um das Verfahren bzw. die Kriterien für 

die Vergabe der Anschlüsse an das Stromnetz. Diese können anschließend jeweils in Höhe ihrer 

konkreten Anschlussleistung jederzeit uneingeschränkt genutzt werden. Dieses knappe ökonomi-

sche Gut sollte effizient zugeteilt werden, wofür grundsätzlich auch Marktmechanismen (z.B. 

Auktionen) in Frage kommen können. Allerdings lohnt zuvor der Blick auf das Gut an sich, und ob 

die jederzeit verfügbare Leistung, für die im Netz entsprechende Kapazitäten vorgehalten werden 

müssen, die einzige mögliche Form der Netznutzung bleiben soll. Es wäre ebenso denkbar, andere 

Netznutzungsmodelle anzubieten, die mit vorab definierten Einschränkungen versehen werden 

können, sodass Netznutzer in Zeiten von Netzengpässen ihre Stromnutzung einschränken, den 
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Netzanschluss aber im Gegenzug günstiger und/oder schneller bekommen können. Entspre-

chende Regelungen könnten auch Bestandskunden angeboten werden, die durch eine flexiblere 

Netznutzung die verfügbare Anschlusskapazitäten erhöhen könnten. 

197. Eine noch stärker marktliche Weiterentwicklung wäre perspektivisch die Schaffung eines 

Sekundärmarktes für Anschlusskapazitäten, in dem Netznutzer, die eine zugesagte Anschlusska-

pazität nicht oder nicht vollständig (bzw. nicht jederzeit) benötigen, diese Kapazität an Dritte 

veräußern oder vermieten könnten. Auch dies würde dazu beitragen, dass die bestehende Net-

zinfrastruktur maximal ausgenutzt wird, und dass flexible Nutzungskonzepte entstehen können, 

in denen sich mehrere Akteure einen Netzanschluss teilen und die Kapazität dynamisch unterei-

nander aufteilen und handeln. 

Abbildung 3-43:  Maßnahmenvorschläge im Rahmen des Branchendialogs zur Beschleuni-

gung von Netzanschlüssen 

 
Quelle: https://www.bundeswirtschaftsministerium.de/Redaktion/DE/Artikel/Energie/branchendialog-zur-beschleunigung-
von-netzanschluessen.html. 

198. Die Expertenkommission sieht eine hohe Dringlichkeit bei der Schaffung von rechtssicheren 

Verfahren und der Hebung von Effizienzpotenzialen bei der Vergabe von Netzanschlüssen. Hierzu 

wurde in der vergangenen Legislaturperiode bereits ein Branchendialog zur Beschleunigung von 

Netzanschlüssen ins Leben gerufen, in dem sowohl kurzfristig umsetzbare Maßnahmen als auch 

umfassende Weiterentwicklungen vorgeschlagen wurden (Abbildung 3-43). Die Kommission emp-

fiehlt, diesen Prozess zügig wieder aufzunehmen und die vielversprechendsten Maßnahmen 
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umzusetzen. Auf Basis von best-practice Erfahrungen sollten neben der Definition von Musterpro-

zessen und der ς möglichst bundeseinheitlichen und verpflichtenden ς Digitalisierung dieser 

Prozesse innovative und marktorientierte Netzanschlusskonzepte, die vorhandene Kapazitäten 

besser ausnutzen können, mitkonzipiert und die Voraussetzungen für ihre Umsetzung geschaffen 

werden. 

3.5  Flexibilisierung und Digitalisierung 

3.5.1 Entwicklung von Flexibilität aus Lastmanagement und Speichern 

199. Mit zunehmendem Anteil der volatilen Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien werden 

Lastflexibilität sowie weitere Flexibilitätsoptionen immer wichtiger, um den Stromverbrauch effi-

zient mit der zeitgleichen Erzeugung in Einklang zu bringen. Für die Bewertung des Fortschritts in 

diesem Bereich wird hier der Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans Strom (BNetzA 2025) 

herangezogen.  

200. Im Bereich Batteriespeicher legt der Netzentwicklungsplan für Heimspeicher die Annahme 

zugrunde, dass zunächst 50 % und ab 2035 100 % aller neuen Gebäude-PV-Anlagen mit einem 

Speicher ausgestattet sein werden. Bei Großspeichern orientiert sich die angenommene instal-

lierte Leistung in den Szenarien ebenfalls an EE-Anlagen, die zusätzlich mit einem Speicher 

ausgestattet werden. Die installierte Leistung von Batteriespeichern bis 2037 wird im genehmigten 

Szenariorahmen 2025 mit 87,8 bis 159,4 GW und bis 2045 zwischen 100,8 und 175 GW angenom-

men. Diese setzen sich aus PV-Batteriespeichern und Großbatterien zusammen, wobei erstere im 

Jahr 2024 einen Anteil an der installierten Leistung in der Größenordnung von 80 % ausmachten.  

201. Die Installation von Batteriespeichern hat sich in den letzten Jahren rasant entwickelt. Nach-

dem ihre Leistung jene von Pumpspeicherkraftwerken bereits in 2023 überschritten hat, betrug 

die Leistung der Batteriespeicher gemäß den Daten im Marktstammdatenregister Ende 2024 be-

reits 11,7 GW (Abbildung 3-44). Die Leistung von Batteriespeichern mit einer Kapazität von 

weniger als 1 MWh wurde dabei im letzten Jahr etwa gleich viel zugebaut wie im Vorjahr. Für Spei-

cher mit einer Kapazität von mehr als 1 MWh steigerte sich der Zubau an Leistung im Jahr 2024 

deutlich ς es wurde rund die Hälfte der zuvor installierten Leistung zusätzlich installiert. Das Ver-

hältnis der Speicherkapazität (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 bereitstellen kann. Die in Deutschland installierten Pumpspeicherkraftwerke ha-

ben im Mittel ein Verhältnis der Speicherkapazität zur Leistung von rund 6 kWh/kW und können 

damit über längere Zeiträume positive oder negative Flexibilität erbringen.  
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Abbildung 3-44:  Installierte Leistung von Batteriespeichern 

 
Quelle: Marktstammdatenregister 2025. 

202. Die im Netzentwicklungsplan für 2045 angenommenen Leistungen an PV-Batteriespeichern 

von 100,8 bis 175 GW entsprächen der Größenordnung 5 kW pro Wohngebäude oder 2,3 kW pro 

Haushalt in Deutschland. Ausgehend von der derzeit installierten Batteriespeicherkapazität (Leis-

tung) müsste der weitere Ausbau mit einer Wachstumsrate von 17 % pro Jahr fortgeführt werden, 

um den niedrigsten im Netzentwicklungsplan angenommenen Wert bis 2037 zu erreichen, und von 

da noch einmal etwa 2 % pro Jahr für den Wert von 2045. Netzbetreiber berichten derzeit von 

einer Flut an Anfragen für den Anschluss von (Groß-)Batteriespeichern, sowohl auf der Verteilnetz- 

als auch auf der Übertragungsebene. Die absolute Summe der Anfragen ς hier wurde von einer 

Größenordnung jenseits von 200 GW berichtet20 ς ist jedoch kein verlässlicher Indikator für den 

tatsächlich erwartbaren Ausbau, da sich die Projekte in einem sehr frühen Planungsstadium befin-

den und i. d. R. Anfragen für mehrere alternative Anschlüsse gestellt werden, sodass die Summen 

viele Mehrfachzählungen enthalten. Zu berücksichtigen ist auch, dass eine Investition in Batterie-

speicher umso weniger attraktiv wird, je mehr Speicherleistung bereits vorhanden ist. Somit 

könnte sich die Ausbaudynamik dadurch wieder abflachen, dass große Preisfluktuationen bereits 

durch viele Batterien gedämpft werden und somit weniger Erlösmöglichkeiten für neue Speicher 

 
20  https://www.pv-magazine.de/2025/01/13/ uebertragungsnetzbetreibern-liegen-zum-jahreswechsel-650-anschlussanfra-
gen-fuer-grosse-batteriespeicher-mit-226-gigawatt-vor/ 
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verbleiben. Das Joint Research Centre weist in ihrem Energy Storage Inventory Großspeicherpro-

ƧŜƪǘŜ ƛƴ ŘŜƴ tƘŀǎŜƴ αŀƴƎŜƪǸƴŘƛƎǘάΣ αƎŜƴŜƘƳƛƎǘά ǳƴŘ αƛƳ .ŀǳά Ǿƻƴ ƛƴǎƎŜǎŀƳǘ тΣу D² ŦǸǊ 

Deutschland aus (JRC 2025). 

203. Die Annahmen des NEPs zur Flexibilisierung der Stromnachfrage (Demand Side Manage-

ment, DSM) in der Industrie und dem GHD-Sektor basieren auf einer Studie, die die Netzbetreiber 

zur Quantifizierung beauftragt haben (FfE 2021). Es wird eine abrufbare Leistung zwischen 4,6 und 

8,7 GW im Jahr 2037 und zwischen 8,4 und 14,5 GW im Jahr 2045 ausgewiesen. Das derzeitige 

Lastmanagementpotenzial der Industrie und des GHD-Sektors wird im NEP mit 1,4 GW in 2024 

beziffert (Abrufdauer ist dabei eine Stunde). Die zu erwartende Steigerung der verschiebbaren 

Leistung ist vor allem auf Querschnittstechnologien zurückzuführen, aber auch auf neue Lasten 

wie Rechenzentren. Letztlich entscheiden Preissignale des Marktes, aber potenziell auch des Net-

zes, und Anreizmechanismen maßgeblich darüber, wie stark die industrielle und gewerbliche 

Stromnachfrage sich an den jeweiligen Zuständen des Stromsystems ausrichtet. 

3.5.2 Ausbau von Wärmepumpen und Elektrofahrzeugen 

204. Im Zuge der Elektrifizierung der Sektoren Wärme und Mobilität kommen steigende Anzah-

len an neuen flexiblen Verbrauchern ς insbesondere elektrische Raumwärmepumpen und 

Elektrofahrzeuge ς ans Stromnetz. Trotz ihres Flexibilitätspotenzials ist aufgrund fehlender Vo-

raussetzungen im Mess- und Steuerungswesen sowie ungeeigneter Anreize ihr aktueller Beitrag 

zum Lastmanagement noch stark eingeschränkt, s. Kapitel 3.5.3 und 3.6. 

205. Die Anzahl installierter elektrischer Raumwärmepumpen wächst kontinuierlich und er-

reichte 2024 rund 1,9 Mio. Anlagen mit einer thermischen Gesamtleistung von 19,5 GW (2023: 

1,7 Mio. Anlagen; 17,9 GW thermisch). Die Entwicklung ist in Abbildung 3-45 dargestellt. Aller-

dings war der Zubau 2024 nur etwa halb so groß wie im Jahr davor. Herstellerverbände sehen als 

möglichen Gründe die Verunsicherung vieler Haushalte durch die öffentliche Debatte um kommu-

nale Wärmeplanung, Heizungsförderung und das GEG (BDH 2025), das Aufschieben des 

Heizungstauschs bis nach Erstellung der Wärmepläne der Kommunen, oder andererseits auch Vor-

zieheffekte 2023 (Agora 2025, BDH 2025). Insgesamt brachen die Verkaufszahlen 2024 sowohl 

erneuerbarer als auch fossiler Heizungen stark ein (BDH 2025), der Wärmepumpenanteil an den 

verkauften Wärmeerzeugern blieb dagegen stabil (Agora 2025).  

206. Für das Jahr 2025 erwartet der Bundesverband Wärmepumpen aufgrund der im Vergleich 

zum Vorjahr deutlich höheren Absatzzahlen (+55 % im Vergleich zum 1. HJ 2024) in der ersten 

Jahreshälfte und der nun etablierten staatlichen Heizungsförderung erneut einen starken Zuwachs 

von Wärmepumpen (BWP 2025). Im Vergleich zu den Klimaneutralitätsszenarien zeigt sich jedoch, 

dass die bisher installierte Anzahl von 2,3 Mio. Wärmepumpen erst einen kleinen Teil der erfor-

ŘŜǊƭƛŎƘŜƴ aŜƴƎŜ ŀǳǎƳŀŎƘǘΥ ±ƛŜǊ Ǿƻƴ ŦǸƴŦ ŘŜǊ ŀƭǎ α.ƛƎ рά ōŜȊŜƛŎƘƴŜǘŜƴ {ȊŜƴŀǊƛŜƴ ǎŜƘŜƴ ǊǳƴŘ мр 
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Mio. Anlagen bis 2045 vor (Prognos et al. 2022). Eine Fortsetzung des bisherigen Wachstums reicht 

dafür nicht aus. 

Abbildung 3-45:  Anzahl und thermische Leistung installierter Wärmepumpen in Deutsch-

land 

 
Quelle: Eigene Darstellung nach Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (Fraunhofer ISE 2025). 
Anmerkung: Umfasst nur elektrische Heizwärmepumpen. Gesamtzahl und Leistung 2024 inklusive Brauchwasser-Wärme-

pumpen und gasbetriebene Wärmepumpen 2,3 Mio. und 20,7 GW (2023: 2 Mio. Anlagen; 19 GW). 

207. Der Bestand batterieelektrischer Pkw betrug Ende 2024 1,7 Millionen; im Jahr 2023 waren 

es 1,4 Millionen (KBA 2025, Abbildung 3-46). Der Bestand aller Pkw mit elektrischen Antrieben 

(BEV, Plug-in-Hybrid) betrug 2,6 Millionen (2024) und 2,3 Millionen (2023) (KBA 2025a). Im Jahr 

2024 betrug die Anzahl der Neuzulassungen rund 380.000 und lag damit deutlich unterhalb der 

Neuzulassungen in den Vorjahren (2023: 524.000, KBA 2025a), nach dem Auslaufen der staatli-

chen Umweltprämie Ende 2023. Hersteller müssen seit 2025 strengere CO2-Flottengrenzwerte für 

den Zeitraum 2025 bis 2027 einhalten. Im ersten Halbjahr 2025 wurden bereits rund 337.000 bat-

terieelektrische Pkw neu zugelassen (KBA 2025b), sodass für das Gesamtjahr mit einer Steigerung 

gegenüber dem Vorjahr gerechnet werden kann. Das Ziel der früheren Bundesregierung von 

15 Mio. rein elektrisch betriebenen Pkw bis 2030 kann selbst bei einer deutlichen Steigerung der 

Neuzulassungen nicht mehr erreicht werden. Die neue Regierung hat hierzu kein neues Ziel for-

muliert. Szenarien zur Erreichung der Klimaziele gehen von 6 ς 13 Mio. batterieelektrischen Pkw 

2030 aus (EWI und BET 2025). Eine gute Ladesäuleninfrastruktur ist eine Voraussetzung für den 

Ausbau der Elektromobilität. Ende des Jahres 2024 liegt die Anzahl der öffentlichen Ladepunkte 
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bei 164 Tsd. (173 Tsd. Im Juli 2025), ein Anstieg von 25 % gegenüber dem Jahr 2023 (131 Tsd.). Die 

Auslastung der öffentlichen Ladesäulen liegt derzeit im Schnitt bei nur 15 % (BDEW 2025). 

Abbildung 3-46:  Jährliche Entwicklung des Bestands von Ladepunkten und batterieelektri-

schen Fahrzeugen 

 
Quelle: Bundesnetzagentur (BNetzA 2025b) und Kraftfahrtbundesamt (KBA 2024, KBA 2025a). 

3.5.3 Digitalisierung: Smart Meter Rollout  

208. Das Gesetz zum Neustart der Digitalisierung der Energiewende verlieh dem Smart Meter 

Rollout einen neuen Fahrplan mit verbesserter Rechts- und Planungssicherheit. Die Ziele für 

Marktanteile von intelligenten Messsystemen sind im dazu novellierten Messstellenbetriebsge-

setz (MsbG) festgehalten. Mit der erneuten Novellierung des Messstellenbetriebsgesetz im 

Februar 2025 gelten nach § 45 MsbG überarbeitete Regeln für den Smart Meter Rollout. Die zuvor 

geltende 20 %-Regelung wurde abgeschafft, stattdessen trat ein gestufter Zeitplan mit Erfüllungs-

quoten in Kraft. Der Smart Meter Einbau ist für Letztverbraucher mit einem Jahresverbrauch von 

6.000 bis 100.000 kWh sowie für steuerbare Verbrauchseinrichtungen gemäß § 14a EnWG ab 2025 

verpflichtend. Bis zum Ende des Jahres 2025 müssen an mindestens 20 % der insgesamt auszu-

stattenden Messstellen intelligente Messsysteme installiert sein. Ab Ende des Jahres 2026 gelten 

90 %-Erfüllungsziele für neu hinzukommende Einbaufälle über zwei Jahre. Die Erfüllungsquote bei 

Letztverbrauchern mit einem Jahresstromverbrauch von mehr als 100.000 kWh greift erst ab dem 

Jahr 2028. Bis zum Ende des Jahres 2032 sollen alle Verbraucher nahezu vollständig (mind. 90 %) 
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ausgestattet sein. Für Erzeuger (EEG- oder KWK-Anlagen) gilt eine 90 %-Quote für Neuinstallatio-

nen ab 2025 mit Ablauf des Jahres 2026 über jeweils zwei Jahre bis 2030. Analog zu 

Großverbrauchern greift für Anlagen mit einer installierten Leistung von mehr als 100 kW die 

Quote erst im Jahr 2028. Bis Ende des Jahres 2032 müssen mindestens 90 % der installierten Leis-

tung über ein Smart Meter verfügen. Hierbei entscheiden die grundzuständigen 

Messstellenbetreiber, welche Anlagen technisch und wirtschaftlich sinnvoll einzubinden sind, um 

die der Quote entsprechende Leistung zu erfüllen. Für die extra betrachteten Großverbraucher 

bzw. großen Erzeugungsanlagen sind besondere Entgeltregelungen zu berücksichtigen.  

209. Um eine möglichst breite Reaktionsfähigkeit flexibler Lasten auf dynamische Signale aus 

dem Markt und dem Netz zu schaffen, sollten die Rahmenbedingungen für den Smart Meter 

Rollout so gestaltet werden, dass die Quoten mindestens erfüllt werden, aber auch Anreize zur 

Übererfüllung bestehen. Ein Anreiz für Endverbraucher, einen Smart Meter einzufordern, kann ein 

Strompreis mit vorrangig dynamischen Bestandteilen sein, da hier ein echter Sparanreiz besteht 

im Gegensatz zur bestehenden Preiszusammensetzung, die von festen Bestandteilen (Steuern, 

Umlagen, Netzentgelte) dominiert wird.  

210. Nach Angaben der Bundesnetzagentur lag die Rollout-Quote für Pflichteinbaufälle (bei Ver-

brauchern) Ende 2023 bei 9,1 %, Ende 2024 bei 13,9 %, Ende des zweiten Quartals 2025 bei 16,4 

%. Bei dieser Geschwindigkeit ist die Erreichung des Ziels von 20 % bis Ende 2025 fraglich. Der 

Rollout verläuft zudem je nach Unternehmensgröße unterschiedlich schnell. Während große Mess-

stellenbetreiber mit mehr als 500.000 Messlokationen am Ende des zweiten Quartals 2025 bereits 

Einbauquoten von durchschnittlich über 20 % vorweisen konnten, liegt sie bei Messstellenbetrei-

bern mit weniger als 30.000 Messlokationen erst bei durchschnittlich 5,2 %.21 Im Februar 2025 

mahnte die Bundesnetzagentur laut Medienberichten 700 grundzuständige Messstellenbetreiber, 

zügig mit dem Rollout zu beginnen; 500 von ihnen hatten Ende 2024 noch gar keine intelligenten 

Messsysteme eingebaut. Betrachtet man die Einbauquote aller Messlokationen in Deutschland 

und nicht nur die Pflichteinbaufälle, lag diese Ende des ersten Quartals 2025 für intelligente Mess-

systemen bei lediglich 2,7 % und sie ist somit immer noch verschwindend gering. Die Anzahl der 

Pflichteinbaufälle wird sich mit dem weiteren Ausbau von Wärmepumpen und Ladepunkten für 

Elektrofahrzeuge erhöhen, da diese ab 2024 automatisch unter die Regeln des § 14a EnWG fallen 

und somit ebenfalls mit intelligenten Messsystemen ausgestattet werden müssen. Zudem können 

Letztverbraucher in der Verbrauchsgruppe des optionalen Einbaus seit Anfang 2025 auf eigenen 

Wunsch den Einbau eines intelligenten Messystems beauftragen, zu festgelegten (moderaten) 

Kosten. Dies lässt hoffen, dass der Rollout von Smart Metern sich in den nächsten Jahren noch 

beschleunigt. 

 
21 https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/NetzzugangMesswesen/Mess-undZaehlwe-
sen/iMSys/start.html 
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¶ Der Smart Meter-Rollout ist eine wichtige, aber bei Weitem nicht die einzige Akti-

vität in Bezug auf die Digitalisierung des Stromsystems. Nicht alle weiteren 

Dimensionen werden regelmäßig einem Monitoring unterzogen. Im Auftrag der 

Bundesnetzagentur wurden jüngst Zahlen zum Stand der Digitalisierung der Ver-

teilnetzbetreiber erhoben, die 2025 in einem Gutachten dargelegt wurden (E-

Bridge/FHG 2025, Abbildung 3-47). Im Kontext der Energiewendekompetenz 

wurde ein Digitalisierungsindex definiert, der verschiedene Teildimensionen um-

fasst. Es zeigt sich, dass einige (wenige) Netzbetreiber im Bereich des 

Datenmanagements und der Datenanalyse bereits vollständig digitalisiert sind, 

während es ebenso Netzbetreiber gibt, deren Digitalisierungsgrad in abgefragten 

Bereichen bei Null liegt. Die Bandbreite unter den mehr als 800 befragten Verteil-

netzbetreibern ist bei allen Teildimensionen groß. Insbesondere in dem für die 

Energiewende wichtigen Bereich potentieller Netzsignale für den netzdienlichen 

Flexibilitätseinsatz, was dem Bereich Smart Grids zuzuordnen ist, ist der Digitali-

sierungsgrad der Netzbetreiber eher niedrig. Die Untersuchung zur 

Energiewendekompetenz wurde mit dem Ziel der Weiterentwicklung der Quali-

tätsregulierung durchgeführt. Sie liefert jedoch auch für vielfältige Marktakteure 

und für Regulierer und Politik wertvolle Einblicke in den Stand der Digitalisierung 

sowie weitere relevante Dimensionen. Die Expertenkommission regt daher an, die 

Datenerhebung und -veröffentlichung zu verstetigen, um sie für das Energiewen-

demonitoring nutzbar zu machen. 
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Abbildung 3-47:  Stand der Verteilnetzbetreiber in Bezug auf Dimension der Digitalisierung 

(Stand 2025) 

 

Quelle: E-Bridge/FHG 2025. 

3.6 Marktdesign  

3.6.1 Überblick 

211. Eine stringente und konsistente Ausgestaltung des Strommarktdesigns bildet eine entschei-

dende Voraussetzung für ein effizientes Stromsystem, aber auch für eine effektive und effiziente 

Transformation des Stromsystems zur Klimaneutralität. Die Grundstrukturen wie auch viele Einzel-

aspekte werden dabei maßgeblich durch Regelungen der EU beeinflusst. Diese Regelungen sind 

teilweise direkt geltendes EU-Recht, müssen teilweise durch nationale Regelungen (mit bestimm-

ten Freiheitsgraden) umgesetzt werden und betreffen sowohl Strommarktsachverhalte im 

engeren Sinne, aber auch für den Strommarkt maßgebliche Regelungen anderer Handlungsberei-

che (Abbildung 3-48). Die Expertenkommission hat hierzu im Jahr 2023 eine Analyse vorgelegt, in 

der die Einordnung, Bewertungskriterien, Regelungsbereiche und Ausgestaltungsoptionen des 

Strommarktdesigns detailliert beschrieben und diskutiert werden (EEM 2023). 
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Abbildung 3-48:  Einbettung der Bedingungen (Koordination/Finanzierung/Lokalisie-

rung/Stromkosten) für das Gelingen der Transformation 

 

Quelle: EEM (2023). 

212. Für das Grundkonzept und die einzelnen Regelungen des Strommarktdesigns sind vor allem 

vier Funktionalitäten des Strommarktdesigns zu unterscheiden (vgl. EEM 2023): 

¶ die Allokationseffizienz des Stromgroßhandels und daraus resultierende Anreize 

zum systemdienlichen Einsatz von Erzeugungsanlagen und Flexibilitätsoptionen, 

¶ die Abstimmung zwischen Netz- und Marktsignalen zur verbesserten räumlichen 

Koordination von Investitionen und Betriebsentscheidungen,  

¶ die Schaffung von Einkommensströmen, mit denen Investitionen sowohl im Be-

reich steuerbarer Erzeugungskapazitäten, dargebotsabhängiger (regenerativer) 

Erzeugungsoptionen sowie von Flexibilitäts- und Speicheroptionen im notwendi-

gen Umfang refinanziert werden können, 

¶ die Gewährleistung von verzerrungsfreien und kostenreflexiven Preisbildungsme-

chanismen unter Wahrung der Kostentragfähigkeit aller Verbrauchergruppen.  

213. Für alle diese Bereiche sollten wettbewerbliche Ansätze und die Schaffung von hinreichend 

robusten Preissignalen verfolgt werden. Bei allen Strommarktarrangements sollte im Blick behal-

ten werden, dass einerseits diese vier Grundfunktionalitäten umfassend gesichert werden müssen, 



   

 

207 

 

dass aber andererseits die Regelungen zur Absicherung einzelner Funktionalitäten des Strom-

marktdesigns nicht zu kontraproduktiven Effekte in anderen Funktionalitätsbereichen führen 

sollten. 

214. Den Startpunkt für die (notwendige) Weiterentwicklung des Strommarktdesigns bildet ein 

System von Regelungen, die historisch entstanden sowie zumindest in Teilbereichen wenig aufei-

nander abgestimmt bzw. konsistent ausgestaltet sind und in einigen Bereichen eine nur noch 

wenig überschaubare Komplexität erreicht haben. Gerade vor diesem Hintergrund kommt der For-

mulierung klarer Zielmodelle und pragmatischen Transformationsstrategien eine große Rolle zu. 

Neben der Ausrichtung an den von der Monitoring-Kommission bereits in der Vergangenheit for-

mulierten Kriterien und Anforderungen (EEM 2023) sollten daher alle Maßnahmen zur 

Weiterentwicklung des Strommarktdesigns auch unter der Prämisse erfolgen, dass es nicht zur 

Unterbrechung erfolgreicher Marktdurchdringungsprozesse durch verunsicherungsbedingten At-

tentismus von Investoren, Projektentwicklern und Betreibern in den verschiedenen Bereichen des 

Strommarktes kommt. Auch sollten die verschiedenen Förderinstrumente grundsätzlich so konzi-

piert werden, dass sie sich faktisch selbst abschaffen, wenn ihre Funktionalität anderweitig 

abgesichert wird. Angesichts zunehmend integrierter Strommärkte in Europa und der großen Effi-

zienzgewinne durch diese Strommarktintegration sollte schließlich der grenzüberschreitenden 

Konvergenz des Strommarktdesign eine besondere und stärkere Bedeutung beigemessen werden. 

3.6.2 Handlungsfeld Marktintegration der regenerativen Stromerzeugung 

215. Die Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien wird mit weiter zunehmender Tendenz 

von der dargebotsabhängigen Erzeugung aus Photovoltaik sowie Windkraft an Land und auf See 

dominiert. Wegen dieser Dargebotsabhängigkeit, aber auch wegen der Kostenstrukturen dieser 

Erzeugungsoptionen (kurzfristige Grenzkosten nahe Null) werden erneuerbare Energien bis heute 

durch das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) gefördert.  

216. Neben dem EEG-geförderten Erzeugungssegment hat sich auch ein Markt für regenerativ 

erzeugten Strom über Power Purchase Agreements (PPAs) herausgebildet. Nach Angaben des PPA-

Marktanalysten Pexapark wurden im Jahr 2023 in Deutschland 44 neue PPA-Deals mit einer Leis-

tung von insgesamt 3,7 GW abgeschlossen, im Jahr 2024 stieg die Zahl der Neuabschlüsse auf 47, 

die kontrahierte Leistung ging jedoch auf 2,1 GW zurück. Damit erreicht Deutschland in Europa 

nach Spanien die zweithöchsten Werte (dena 2025). Nach Einschätzung von Pexapark wird der 

PPA-Markt in Deutschland und Europa weiter wachsen. Entscheidend hierfür sind das wettbe-

werbliche und das regulatorische Umfeld, wozu neben dem EEG-System auch Entwicklungen in 

Bereichen von Direktversorgung, Strompreiskompensation, Industriestrompreise etc. zählen. Eine 

fundamentale Herausforderung für PPAs sind darüber hinaus die Kannibalisierungseffekte von er-

neuerbaren Energiequellen mit hoher Gleichzeitigkeit, wozu vor allem die Photovoltaik gehört. 

Diese führen einerseits zu niedrigen bis negativen Preisen zu Zeitpunkten hoher Erzeugung, setzen 
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andererseits aber auch Anreize für systemdienlichere Anlagenkonfigurationen (z.B. Ost-West vs. 

Süd-Ausrichtung, Stark- vs. Schwachwindanlagen). Da die weitere Entwicklung von PPAs nicht ein-

deutig abgeschätzt werden kann, sollten weiterhin Förderregime (die ebenfalls möglichst 

systemdienliche Anreize bieten) existieren, um die Ausbauziele der erneuerbaren Energien abzu-

sichern.  

217. Vor diesem Hintergrund kommt der Weiterentwicklung des EEG als Finanzierungsinstru-

ment für den weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien eine große Rolle zu. In der Vielzahl der 

Reformen des EEG sind große Verbesserungen für die Marktintegration der regenerativen Strom-

erzeugung und die Einpassung in das Marktdesign erreicht worden. Mit der sehr weitgehenden 

Abschaffung von Festvergütungen und der Einführung der Direktvermarktung konnten die Preis-

verzerrungen im Strommarkt (u.a. im Bereich der durch Festvergütungen verursachten 

Negativpreise) begrenzt werden und es wurden zunehmend Anreize für Investitionen in system-

freundliche Anlagenkonfigurationen sowie den systemfreundlichen Anlagenbetrieb geschaffen. 

Mit der Einführung von wettbewerblichen Vergabeverfahren für die EEG-Förderung konnten Kos-

tensenkungspotenziale erschlossen werden.  

218. Im Zentrum der anstehenden und europarechtlich verpflichtenden Reformen des EEG ste-

hen vor allem zwei Aspekte. Erstens werden die Dispatchverzerrungen durch EEG-Förderungen 

weiter minimiert und systemfreundliche Investitions- und Betriebsentscheidungen stärker ange-

reizt. Zweitens erfordern EU-rechtliche Vorgaben, dass eine Überförderung wirksam verhindert 

wird. Fördermechanismen müssen dementsprechend die Rentabilität der geförderten Anlagen 

durch geeignete Regeln begrenzen, was z.B. durch Clawback-Mechanismen erreicht werden kann.  

219. Die Novelle der Energie-Binnenmarkt-Verordnung (EBM-VO) von 2024 fordert ab Juli 2027, 

dass Fördersysteme für erneuerbare Stromerzeugung die Form zweiseitiger Differenzverträge 

(Contracs for Difference, CfD) oder gleichwertiger Systeme haben sollen (SUER 2025). Das heißt, 

dass neben einer Einnahmengarantie auch eine Obergrenze für die Markteinnahmen der betref-

fenden Erzeugungsanlagen festgelegt werden muss (Ausnahmen gelten für Kleinanlagen). CfDs 

oder gleichwertige Systeme, wie z. B. die Ergänzung des Marktprämienmodells durch einen 

Clawback-Mechanismus bei sehr hohen Preisen, sind somit mögliche Alternativen zu PPAs für die 

Refinanzierung neuer EE-Anlagen. Ausgeschlossen wird jedoch ein (ständiger) Wechsel zwischen 

der PPA-Vermarktung und der Inanspruchnahme von Finanzierungen über einen Mechanismus 

wie das EEG. Die genannten Verpflichtungen gelten jedoch nur für die Neuanlagenfinanzierung 

über das EEG und werden damit erst mittel- bis langfristig Effekte für das Gesamtsystem bzw. die 

Finanzierung des Gesamtsystems entfalten können. Aber gerade aus diesen langfristigen Effekten 

resultiert die Notwendigkeit eines hohen Ambitionsniveaus der anstehenden Reformmaßnahmen. 

220. Die zukünftige Förderung erneuerbarer Energien sollte möglichst so ausgestaltet sein, dass 

sie Dispatch-Verzerrungen vermeidet, d.h. dass sich ein ökonomisch effizientes Marktergebnis im 

Kurzfristhandel einstellen kann. Produktionsabhängige Förderungen leisten dies meist nicht, da 
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sie Strom unabhängig von seinem momentanen Wert vergüten. Dadurch haben Anlagenbetreiber 

einen Anreiz, Strom auch dann einzuspeisen, wenn dies ökonomisch nicht sinnvoll ist. Zudem 

macht sie alternative Vermarktungsformen, wie z.B. die Erbringung negativer Flexibilität oder 

Blindleistung weniger attraktiv oder schließt sie sogar aus. Produktionsunabhängige Fördersys-

teme, die entweder auf die Erzeugungsstrukturen eines Referenzsystems oder auf 

Kapazitätszahlungen abstellen, könnten hier vorteilhaft sein. Sie schaffen bei entsprechender Aus-

gestaltung eine vollständige Exposition des Anlagenbetreibers gegenüber allen 

Strompreissignalen, sodass dieser einen Einspeiseanreiz hat und seine Erlöse auf den bestehenden 

Märkten maximieren kann. Die produktionsunabhängigen Zahlungen tragen zusätzlich zur Finan-

zierung der Anlageninvestition bei. Auch produktionsunabhängige Zahlungen sind nur in 

Verbindung mit einem Rückzahlungsmechanismus rechtlich zulässig. Dieser sollte ebenfalls pro-

duktionsunabhängig sein und dem Betreiber seine Markterlöse in vollem Umfang belassen. Analog 

zum anzulegenden Wert in der derzeitigen Marktprämie kann und sollte die produktionsunabhän-

gige Zahlung in einem wettbewerblichen Verfahren ermittelt werden.  

221. Als andere Alternative zur Weiterentwicklung des Fördersystems werden Bandbreitenmo-

delle für die Zahlungs- und Rückzahlungs-Schwellwerte diskutiert (vgl. auch EEM 2023). In den 

Ausschreibungen des EEG würde damit weiterhin ein anlegbarer Wert (Floorpeis) ausgeschrieben 

und die Anbieter könnten sich wie im derzeitigen Marktprämienmodell in einem wettbewerbli-

chen Verfahren auf eine bestimmte Erlösabsicherung nach unten bewerben. Im Unterschied zum 

derzeitigen Modell der gleitenden Marktprämie würden jedoch bei Erlösen ab einer bestimmten 

Obergrenze ς zum Beispiel wenn sich Marktpreise deutlich oberhalb der üblichen Schwankungen 

des Börsenpreises ergeben ς Rückzahlungen fällig. Durch die Beschränkung auf Neuanlagen und 

die transparente Ankündigung vor der Ausschreibung könnten Vertrauensverluste vermieden bzw. 

sogar eine rechtliche Fixierung der Vertrauenstatbestände erfolgen. 

3.6.3 Handlungsfeld zeitlich und räumlich differenzierte Marktsignale 

222. Das aktuelle Strommarktdesign führt in Deutschland zu erheblichen Koordinationsproble-

men zwischen Anbietern und Nachfragern. Die deutschlandweit einheitlichen Preise spiegeln die 

tatsächlichen örtlichen Knappheiten nicht wider und setzen daher falsche Anreize. Kurzfristig rich-

ten Erzeugung, Nachfrage und Flexibilitäten ihren Betrieb am gesamtdeutschen Strompreis aus. 

Dadurch werden nicht nur die Netze belastet, sondern Erzeugungsanlagen und Flexibilitäten wer-

den unwirtschaftlich betrieben. Aufgrund der geringeren Fluktuation der Preise verdienen sie bei 

einer einheitlichen Gebotszone am Markt nicht das, was durch ihren systemischen Nutzen gerecht-

fertigt wäre, wodurch Akteure in Knappheitsregionen nicht ausreichend Deckungsbeiträge 

erzielen. Mittelfristig führt dies zu ineffizienten Standortentscheidungen von Kapazitäten. Flexible 

Akteure wie Speicher oder flexible Verbraucher sowie Kraftwerke richten ihre Investitionsentschei-

dungen lediglich am gesamtdeutschen Strompreis aus und können damit regional nicht 
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ausreichend gesteuert werden. Da Regionen mit im internationalen Vergleich sehr günstigen Prei-

sen in Deutschland durch die Einheitspreiszone fehlen, könnten umfangreichere Investitionen in 

KI-Rechenzentren sogar ausbleiben. Auch fehlen Standorte für energieintensive Unternehmen in 

Deutschland, die sich folglich stärker im europäischen oder nicht-europäischen Ausland orientie-

ren. 

223. Um die fehlenden marktlichen Anreize zu kompensieren, wurden direkte und indirekte För-

dersysteme etabliert, die aber nicht zielgerichtet ausgestaltet werden können. Dazu zählt das 

Referenzertragsmodell bei der Ausschreibung von Windkraftanlagen an Land. Da dabei unabhän-

gig von der Netzauslastung eine standortbezogene Vergütung in Abhängigkeit von der 

Windhöffigkeit gewährt wird, entstehen keine Anreize für eine netzdienliche Steuerung der Anla-

gen. Dies führt dazu, dass insbesondere in windstarken Regionen mit begrenzter Netzkapazität 

vermehrt Abregelungen erforderlich sind, während gleichzeitig der Ausbaubedarf in netzschwa-

chen Gebieten unzureichend berücksichtigt wird. Ähnliche Ansätze und daraus resultierende 

Probleme finden sich ebenfalls in anderen Instrumenten, etwa in der Festlegung einer Südregion, 

wie sie aktuell bei der Ausschreibung von Windkraftanlagen zum Einsatz kommt (EEG 2023, § 28), 

oder im bisherigen Entwurf der Kraftwerksstrategie für die Ausschreibung von steuerbaren Kraft-

werken sowie in regional differenzierten Baukostenzuschüssen für den Netzanschluss von 

Batteriespeichern. Diese Vielzahl an Einzeleingriffen ist aus Sicht der Expertenkommission keine 

sinnvolle Option, die fehlenden lokalen Preissignale im Marktdesign zu ersetzen. Wird auf eine 

grundlegende Reform, wie etwa die Einführung von Preiszonen, verzichtet, müssen diese Signale 

immer wieder kleinteilig und unzureichend über flankierende Instrumente bereitgestellt werden. 

Dies führt zu einer ineffizienten, wachsenden staatlichen Feinsteuerung, die fortlaufend Anpas-

sungen und zusätzliche Subventionen erfordert. 

224. Über die Betriebs- und Kapazitätsanreize hinaus sendet ein einheitlicher deutscher Strom-

preis irreführende Signale für den grenzüberschreitenden Handel. Dies trifft vor allem in Zeiten mit 

hoher Netzbelastung und daher strukturellen Engpässen im deutschen Übertragungsnetz zu. Ab-

bildung 3-49 zeigt beispielhaft Nodalpreise für ganz Europa für eine einzelne Handelsperiode am 

21.09.2023 um 18:00 Uhr (links) und im Mittel über die ganze zu dieser Stunde gehörende Woche 

(rechts), welche mit Hilfe des open-source Stromsystemmodells PyPSA berechnet wurden. Die hy-

pothetischen Preisniveaus (bei Nodalpreisen) illustrieren lokale Knappheiten. Es ist zu erkennen, 

dass regional differenzierte Strompreise in diesem Zeitraum in Norddeutschland systematisch 

niedriger wären als in Süddeutschland. Dieses Muster tritt in Zeiten hoher Windstromerzeugung 

häufig auf. Bei einem einheitlichen Strompreis für ganz Deutschland, anstatt regional differenzier-

ter Strompreise, werden Importe aus Ländern mit einem niedrigeren Preisniveau, z.B. aus 

Skandinavien, oft marktgetrieben ausgelöst, können aber aufgrund von innerdeutschen Engpässen 

nicht immer in die Knappheitsregionen im Süden übertragen werden. In solchen Situationen füh-

ren importbedingte Stromflüsse zu einer Abregelung von Erzeugungsanlagen in Norddeutschland 
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und somit zu höheren Redispatch-Kosten, die auf die deutschen Stromverbraucher umgelegt wer-

den. Die Tatsache, dass durch den grenzüberschreitenden Handel die Preise in den Nachbarstaaten 

(oft unnötigerweise) steigen, verringert deren Bereitschaft zur stärkeren Integration des europäi-

schen Strombinnenmarkts (Bichler et al. 2024). So hat Schweden beispielsweise das 

Interkonnektorprojekt Hansa PowerBridge mit einer Kapazität von 700 MW zwischen Südschwe-

den und Deutschland vorerst gestoppt und macht eine Fortsetzung von einer 

Gebotszonentrennung Deutschlands abhängig.  

Lokale Preissignale: Gebotszonenteilung 

225. Regional differenzierte Strompreise könnten diese Ineffizienzen deutlich verringern. Sie 

würden den wirtschaftlichen Betrieb von Anlagen fördern und durch höhere erwartete Erlöse an 

den richtigen Standorten den Bedarf an weiteren Maßnahmen für den Kapazitätsausbau senken. 

Zudem zeigt ein Vergleich der Berechnungen verschiedener Studien zu einer Strompreiszonentren-

nung Deutschlands (Abbildung 3-50; eine detailliertere Übersicht zu den Annahmen und 

Ergebnisse der ausgewählten Studien findet sich in Tabelle 3-7), dass die regionalen Unterschiede 

in den durchschnittlichen Strompreisen vergleichsweise moderat ausfallen dürften und geringer 

sind als die heute bereits bestehenden Unterschiede bei den Verteilnetzentgelten. So war im Jahr 

2024 der mengengewichtete Mittelwert der Verteilnetzentgelte in Bayern deutlich niedriger als in 

Schleswig-IƻƭǎǘŜƛƴ όŜƛƴ ¦ƴǘŜǊǎŎƘƛŜŘ Ǿƻƴ нсΣм ϵκa²Ƙ ŦǸǊ IŀǳǎƘŀƭǘǎƪǳƴŘŜƴΣ нуΣр ϵκa²Ƙ ŦǸǊ DŜπ

werbekundŜƴΣ уΣп ϵκa²Ƙ ŦǸǊ LƴŘǳǎǘǊƛŜƪǳƴŘŜƴύΦ 5ƛŜ ƳŀȄƛƳŀƭŜƴ ¦ƴǘŜǊǎŎƘƛŜŘŜ ȊǿƛǎŎƘŜƴ ŘŜƴ 

.ǳƴŘŜǎƭŅƴŘŜǊƴ ōŜǘǊǳƎŜƴ ǎƻƎŀǊ пуΣт ϵκa²Ƙ ŦǸǊ IŀǳǎƘŀƭǘǎƪǳƴŘŜƴ όптΣн ϵκa²Ƙ ŦǸǊ DŜǿŜǊōŜƪǳƴπ

ŘŜƴΣ моΣм ϵκa²Ƙ ŦǸǊ LƴŘǳǎǘǊƛŜƪǳƴŘŜƴύΣ όǾƎƭΦ .bŜǘȊ!κ.YŀǊǘ! нлнпύΦ !ƴŘŜǊǎ ŀƭǎ ŘƛŜ 

Preisunterschiede in Gebotszonen im Fall von Engpasssituationen entfalten die Unterschiede bei 

den Verteilnetzentgelten jedoch keine systemdienlichen Anreizwirkungen, sie sind sogar oft kont-

raproduktiv. Sie erhöhen etwa die Strompreise in Regionen mit viel Erzeugung aus erneuerbaren 

Energien und machen ihn günstiger in den Regionen mit geringerer Erzeugung. 
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Abbildung 3-49:  Simulation der Nodalpreise in Europa für eine einzelne Stunde und als 

Durchschnitt über den Zeitraum einer Woche mit hoher Netzbelastung im September 2023 

a) Nodalpreise für 21.09.23, 18 Uhr                                    b) Nodalpreise (Durchschnitt) für 18.-24.9.2023 

 
Quelle: Eigene Berechnungen, Betriebsoptimierung des Energiesystemmodells PyPSA-Eur mit Daten für das Jahr 2023: 

ERA5-Wetterdaten, und Last-, Kraftwerk- und Netzkapazitäten von der ENTSO-E Transparency Platform. 

226. Ein weiterer Vorteil der Gebotszonenteilung liegt in der Schaffung sinnvoller Preissignale für 

Verbraucher, da die lokalen Preise eine effizientere und systemdienlichere Nutzung vorhandener 

Flexibilitätspotenziale ermöglichen. Insbesondere vor dem Hintergrund umfangreicher, anstehen-

der Investitionen, etwa in Gaskraftwerke oder Großspeicher, gewinnt die Schaffung von 

Preiszonen zunehmend an Bedeutung. Eine durch die Anreize systemdienlichere Ansiedlung der 

Anlagen birgt erhebliche Kostensenkungspotentiale im Vergleich zu Investitionsentscheidungen in 

einer Einheitspreiszone. Dies dürfte ς aufgrund sinkender Umlagen ς die durchschnittlichen Strom-

preise im Vergleich zur einheitlichen Gebotszone senken. In Abbildung 3-50 stellen die beiden 

rechten Balken Ergebnisse von Studien mit Zieljahr 2035 dar, in denen die systemkostensenkenden 

Effekte ς insbesondere bei den Netzentgelten ς bei Gebotszonenteilung zu einem niedrigeren 

Durchschnittspreis als im Fall der einheitlichen Gebotszone führen. 

227. Eine positive Wirkung der Einführung von Preiszonen ist nicht durch die vermeintliche Unsi-

cherheit hinsichtlich der genauen Abgrenzung oder langfristigen Stabilität der Zonen 

beeinträchtigt. Investitionen werden auch in Märkten mit zonaler Preisbildung nicht behindert. 

Entscheidend für Investitionen ist nicht eine statische α¦ƴǾŜǊŅƴŘŜǊƭƛŎƘƪŜƛǘά ŘŜǊ ½ƻƴŜƴΣ ǎƻƴŘŜǊƴ 

die Vorhersehbarkeit solcher regulatorischen Anpassungen. Beispiele aus den nordischen Strom-

märkten oder aus Italien belegen, dass trotz wiederholter Anpassungen der Zonengrenzen stabile 

Investitionsentscheidungen getroffen werden und mit bestehenden Vertrags- und Förderstruktu-

ren entsprechend umgegangen werden kann. Preiszonentrennungen schaffen verlässlichere 

Signale über regionale Knappheiten als ein einheitlicher Preis, der die tatsächliche Netzsituation 
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verschleiert. Selbst wenn Zonengrenzen über die Zeit angepasst werden, orientieren sich Investi-

tionen stärker an den regionalen Gegebenheiten von Erzeugung, Verbrauch und 

Übertragungsnetzinfrastruktur. Damit stellt die Flexibilität in der Zonenabgrenzung kein Investiti-

onshindernis dar 

228. Eine Gebotszonentrennung trägt dazu bei, den Bedarf an Engpassmanagement deutlich zu 

reduzieren, da sie Netzrestriktionen im Übertragungsnetz bereits auf der Ebene des Marktes so-

wohl für Erzeuger als auch für Verbraucher abbildet. Werden in einer einheitlichen Preiszone 

Strompreise unabhängig von regionalen Netzrestriktionen gebildet, kommt es in zahlreichen Stun-

den zu hohen Einspeisemengen an windstarken Standorten im Norden, während der Großteil des 

Verbrauchs im Süden liegt. Die daraus resultierenden Flüsse im Übertragungsnetz überlasten re-

gelmäßig die bestehenden Leitungen, sodass Netzbetreiber durch teure Redispatch-Maßnahmen 

eingreifen müssen. Eine direkte Einbindung von Lasten in den Redispatch ist aufgrund der Komple-

xität bei der Bestimmung der Kompensationszahlungen wenig praktikabel und kommt daher 

bisher nicht zum Einsatz. Durch die Aufteilung in mehrere Preiszonen spiegeln sich regionale Netz-

restriktionen direkt in unterschiedlichen Strompreisen wider. Investitionen in 

Erzeugungskapazitäten werden dadurch in verbrauchsstarke Regionen mit geringerer Netzbelas-

tung gelenkt, was den Bedarf an nachträglichen Eingriffen reduziert, deren Kosten z.B. über 

Netzentgelte auf die Allgemeinheit umgelegt werden. 

229. Zusätzlich dürfte auch der akut notwendige Netzausbau durch den stärker an den regionalen 

Bedarfen orientierten Zubau von Kraftwerken und Flexibilitäten leicht sinken (siehe z.B. Grimm et 

al. 2021), was einen weiteren dämpfenden Effekt auf die Netzentgelte und damit auch auf den 

durchschnittlichen Strompreis für Endkonsumenten zur Folge hätte. Dies kann dazu führen, dass 

unter Berücksichtigung aller relevanter Strompreiskomponenten bei Gebotszonenteilung sogar in 

der Hochpreiszone ein niedrigerer Durchschnittspreis als im Fall einer einheitlichen Gebotszone 

resultiert (siehe z.B. Ambrosius et al. 2020, in Abbildung 3-50). Das verdeutlicht, dass eine reine 

Analyse der Strombörseneffekte durch die Preiszonenteilung nicht ausreicht und zukünftige Un-

tersuchungen einen größeren Fokus auf die Entwicklung der systemkostensenkenden Effekte für 

die weiteren Strompreiskomponenten legen sollten. 

230. Eine aktuelle Studie des Joint Research Centre (JRC) der Europäischen Kommission vergleicht 

drei mögliche Marktdesigns für Europa: das derzeitige System mit einer aktuellen Anzahl an Ge-

botszonen, ein Szenario mit etwa doppelt so vielen Gebotszonen sowie ein Nodalpreissystem, bei 

dem Preise für jeden Netzknoten individuell gebildet werden. In allen Fällen wurden die Gesamt-

systemkosten, einschließlich Netzausbau und Engpassmanagement, unter drei unterschiedlichen 

Netzausbauszenarien analysiert. Die Ergebnisse zeigen, dass sowohl eine Gebotszonenteilung als 

auch insbesondere die Einführung eines Nodalpreissystems erhebliche wirtschaftliche Vorteile mit 

sich bringen würden. Bis zum Jahr 2040 könnten im Nodalpreis-Szenario die gesamten Systemkos-

ten um 26 bis 61 Milliarden Euro pro Jahr sinken. Auch die Aufteilung in mehrere Gebotszonen 
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würde deutliche Kosteneinsparungen von 10 bis 37 Milliarden Euro jährlich ermöglichen. Damit 

liegen die potenziellen Einsparungen in einer Größenordnung, die vergleichbar ist mit den Wohl-

fahrtsgewinnen aus der europäischen Marktintegration (Thomassen und Fuhrmanek 2025). 

Abbildung 3-50:  Studienvergleich zu Preiseffekten bei einer Trennung der deutschen Strom-

preiszone in Nord- und Südzone 

Anmerkungen: Zugrundeliegende Annahmen der Modellierungen unterscheiden sich teilweise. Zur besseren Darstellung 

wurden teilweise Annahmen getroffen, die von den Studienergebnissen abgeleitet sind. Die Preise sind teilweise als (men-

gengewichtete) Durchschnittspreise über den Betrachtungszeitraum (meist ein Jahr) berechnet. 1 ς 5ŜǊ έaƛǘǘƭŜǊŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎ 

Ƴƛǘ ŀƴǘŜƛƭƛƎŜƴ ¦ƳƭŀƎŜƴέ ŜǊƎƛōǘ ǎƛŎƘ ŀǳǎ ŘŜǊ {ǳƳƳŜ ŘŜǎ (mengengewichteten) durchschnittlichen Börsenstrompreises und 

weiterer Preiskomponenten, die von der Wahl des Marktdesigns (Einheitspreiszone vs. Preiszonentrennung) beeinflusst wer-

den (z.B. Netzentgelt und EE-Umlage). 2 ς ENTSO-E (2025) zeigt Simulationsergebnisse des Bidding Zone Review Main Report. 

3 ς Frontier Economics (2024) ist eine Studie im Auftrag des Landes Baden-Württemberg.  

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf den in der Abbildung angegebenen Studien. 

231. Ein weiteres Argument für die Gebotszonenteilung besteht darin, dass innerhalb Deutsch-

lands Regionen mit niedrigeren Durchschnittspreisen entstehen können, was gezielt die 

Ansiedlung neuer Industrien in Gebieten mit Stromüberschuss fördert. Dadurch könnten Investiti-

onen nach Deutschland attrahiert werden, die sonst in anderen Ländern erfolgen würden. Dies gilt 

z.B. für große KI-Rechenzentren, wie die aktuell für Europa ausgeschriebenen AI-Gigafactories (Eu-

ropean Commission 2025), deren Kosten maßgeblich von den Strompreisen abhängen. Zudem 
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ließe sich die Erzeugung von grünem Wasserstoff gemäß RED III (Richtlinie zur Förderung der Nut-

zung von Energie aus erneuerbaren Quellen) früher mit Netzstrom realisieren, wenn in der 

nördlichen Zone ein Erneuerbare-Energien-Anteil von über 90 % erreicht wird. Besonders mit Blick 

auf die Standortentscheidungen neuer Kraftwerke, Speicher und Verbraucher in den kommenden 

Jahren wäre eine frühzeitige Ankündigung der Gebotszonenteilung essenziell. Selbst wenn die fi-

nale Umsetzung eine Übergangszeit erfordert, würden Unternehmen ihre Investitionen bereits im 

Vorfeld auf die künftige Marktstruktur ausrichten. 

232. Aus Sicht der Expertenkommission überwiegen die Vorteile, die mit einer Aufteilung der 

deutschen Gebotszone einhergehen, die Gefahr, dass eine Unterteilung in wenige große Gebots-

zonen die Liquidität an den Strommärkten (insbesondere an den Day-Ahead-, Termin- und 

Regelleistungsmärkten) beeinträchtigen und damit temporär zu Preissteigerungen führen könnte. 

Allerdings sind die Gebotszonen im europäischen Binnenmarkt eng miteinander gekoppelt, sodass 

nur in Stunden tatsächlicher Netzengpässe unterschiedliche Preise auftreten. In diesen Engpass-

stunden kann es zwar zu Marktmachtausübungen kommen, doch treten sie, insbesondere bei 

fortschreitendem Netzausbau, vergleichsweise selten auf und sind ex ante schwer antizipierbar. 

Gleichwohl sollte das Risiko strategischen Marktverhaltens bei einer Gebotszonenteilung (ob mit 

oder ohne dynamischem Anpassungsmechanismus) fortlaufend überwacht werden. Die Überwa-

chung durch das Bundeskartellamt und die Sicherstellung ausreichender Marktliquidität (vgl. auch 

Diskussion zu Kapazitätsmechanismen in Kapitel 6.1) bilden dabei zentrale Schutzmechanismen. 

Insgesamt lässt sich das Risiko beherrschen, sofern der Wettbewerb effektiv bleibt. Ein weiterer 

Aspekt ist die zunehmende Dezentralität der Energiewende: Die wachsende Zahl und Heterogeni-

tät von Akteuren auf Erzeugungs- und Nachfrageseite verringert tendenziell das 

Marktmachtpotenzial und mindert damit die Gefahr strategischer Preisbildung. 
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Tabelle 3-7:  Übersicht zu den Annahmen und Ergebnisse der ausgewählten Studien für 

den Studienvergleich zu Preiseffekten bei einer Trennung der deutschen Strompreiszone 

Quelle  Ambrosius 
et al. (2020)  

Grimm et al. 
(2021)  

Fraunholz et 
al. (2021)  

Aurora 
(2023)  

Frontier Eco-
nomics 
(2024)  

Tiedemann 
et al. (2024)  

ENTSO-E 
(2025)  

Methodik  
Mehrstufiges 

Modell  
Zweistufiges 

Modell  

Agenten-ba-
siertes 
Modell  

Marktmodell  Marktmodell  Marktmodell  Simulations-

modell  

Ausgewähltes Ziel-
jahr  

2035  2035  2030  2030  2030  2030  2025  

Umfang  
DE + Handel  DE + Handel  DE + Nach-

bar-länder  DE  DE + Nach-
bar-länder  

DE + Nach-
bar-länder  CE-Region  

Zonentrennung  Nord-Süd, 
drei Zonen, 
Nodalpreise  

Nord-Süd  Nord-Süd  Nord-Süd, 
fünf Zonen  

Nord-Süd, 
vier Zonen  

Nord-Süd, 
drei und vier 

Zonen  

Nord-Süd, 
drei bis fünf 

Zonen  

Interne Handelska-
pazität  verschieden 

(endogen)  

30 % / 60 % 
der Übertra-

gungs-

kapazität  

8 - 18 GW, zu-
nehmend mit 
Leitungsaus-

bauprojekten  

30 GW  27.7 GW  verschieden 
(flow-based)  

verschieden 
(flow-based)  

Investitionen  
Erzeugung  Erzeugung + 

Leitungen  Erzeugung  keine  keine  endogen  keine  

Räumliche Tren-
nung  

endogen  exogen  endogen  exogen  exogen  exogen  exogen  

Preis bei Einheits-
preiszone  

50.03  30.20  79.00  86.50  73.50  56.00  47.76  

Durchschnittspreis 
bei Zonentrennung  

50.48  28.75  80.75  86.50  74.26  56.50  45.78  

Durchschnittspreis 
Nordzone  

48.72  23.52  79.50  84.00  70.30  51.00  42.55  

Durchschnittspreis 
Südzone  

51.34  36.89  82.00  89.00  76.40  62.00  49.00  

Systemeffekte  
Sinkende 
Umlagen  

Systemkosten-
reduktion, sin-

kende 
Umlagen  

  -  
Wachsende 
Engpassren-

ten  
-  Verschiedene 

Kriterien  

Anmerkungen: Zugrundeliegende Annahmen der Modellierungen unterscheiden sich teilweise, wobei verschiedene Ergeb-

nisse ausgewiesen werden. Zur besseren Vergleichbarkeit wurden folgende Annahmen getroffen: Ambrosius et al. (2020) 

liefert lediglich eine Preisdifferenz von 2.62 EUR/MWh zwischen Nord- und Südzone - Diese Differenz wurde für die Berech-

nung der Durchschnittspreise der Zonen als gleichteilige Abweichung angenommen, was auch für Grimm et al. (2021) mit 

einer Preisdifferenz von 13.37 EUR/MWh zwischen den Zonen gilt. Fraunholz et al. (2021) und Tiedemann et al. (2024) stellen 

die Ergebnisse lediglich grafisch dar. Für Fraunholz et al. (2021), Aurora (2023), Tiedemann et al. (2024) sowie ENTSO-E (2025) 

wird der Durchschnittspreis bei Zonentrennung mit einer gleichteiligen Verteilung auf Nord und Süd berechnet.  

Quelle: Eigene Darstellung mit Ergebnissen der jeweiligen Forschungsarbeiten. 
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233. Viele andere Länder setzen bereits auf Preiszonen im Strommarkt, wie z.B. Italien oder die 

skandinavischen Länder. Deutschland könnte bei der Einführung eines differenzierten Preissys-

tems von deren Erfahrungen lernen. Verlierer von Reformen könnten nach dem Vorbild dieser 

Länder durch Spielräume, die aufgrund von Effizienzgewinnen entstehen, in einer Übergangsphase 

kompensiert werden, ohne dabei den Marktmechanismus auszuhebeln. 

Bidding Zone Review von ENTSO-E und ACER 

234. Auf Basis der Verordnung 2019/943 des Europäischen Parlaments und des Rates über den 

Elektrizitätsbinnenmarkt und der Verordnung 2015/1222 der Kommission zur Festlegung einer 

Leitlinie für die Kapazitätsvergabe und das Engpassmanagement sind Übertragungsnetzbetreiber 

und Regulierungsbehörden angehalten, die existierenden Gebotszonenkonfigurationen regelmä-

ßig zu überprüfen. Das in diesem Rahmen durch ENTSO-E und ACER durchgeführte Bidding Zone 

Review (BZR) hat das Ziel, verschiedene (darunter die existierende aber auch alternative) Gebots-

zonenkonfigurationen hinsichtlich Marktintegration, Netzsicherheit und Kosteneffizienz 

transparent zu überprüfen und vorzuschlagen. Diese Kriterien werden anhand von bis zu 22 Kenn-

zahlen und zentralen Aspekten ausgewertet.   

235. Das BZR wird über einen zweistufigen Prozess durchgeführt: Zunächst werden innerhalb der 

α.½w aŜǘƘƻŘƻƭƻƎȅά όŜǊǎǘŜ {ǘǳŦŜύ ŀǳŦ .ŀǎƛǎ ŜƛƴŜǊ bƻŘŀƭǇǊŜƛǎǎƛƳǳƭŀǘƛƻƴ ŘŜǎ Ŝǳropäischen Strom-

markts alternative Preiszonenkonfigurationen festgehalten. Anschließend werden diese 

YƻƴŦƛƎǳǊŀǘƛƻƴŜƴ ƛƴƴŜǊƘŀƭō ŘŜǊ α.½w {ǘǳŘȅά Ƴƛǘ ŜƛƴŜƳ ƳŜƘǊǎǘǳŦƛƎŜƴ aƻŘŜƭƭŀƴǎŀǘȊ ŘŀǊƎŜǎǘŜƭƭǘ ǳƴŘ 

ex-post hinsichtlich der erwähnten 22 Kennzahlen und zentralen Aspekte ausgewertet. Durch die-

ses Vorgehen stehen vor allem Gebotszonen mit strukturellen Engpassproblemen (z.B. 

Deutschland oder die Niederlande) sowie Länder mit existierenden Gebotszonentrennungen (z.B. 

Schweden oder Italien) im Fokus.  

236. Für Deutschland werden im Vergleich zum Status quo einer Einheitspreiszone insgesamt vier 

alternative Gebotszonenkonfigurationen analysiert. Diese reichen von einer Nord-Süd-Trennung 

bis hin zu einer Trennung Deutschlands in fünf Preiszonen. Die Ergebnisse des BZR zeigen, dass 

Preiszonentrennungen in Deutschland signifikante Auswirkungen auf den Dispatch, die Markt-

preise, die Handelsmengen, die Wohlfahrtsverteilung und die auftretenden Ringflüsse im Netz 

haben (ENTSO-E 2025). Insgesamt kommt der BZR zu dem Schluss, dass die eingesparten Kosten 

v.a. im Engpassmanagement die zusätzlichen Kosten bei einer Preiszonentrennung in Deutschland 

übersteigen, weshalb eine Preiszonentrennung empfohlen wird. Das Szenario mit fünf Preiszonen 

in Deutschland ist dabei die Konfiguration, welche den größten Wohlfahrtgewinn liefert (339 Mio. 

Euro für das Zieljahr 2025 gegenüber dem Status quo in der Region Zentraleuropa). 

237. Mit der Vorlage der Bidding-Zone-Review-Studie der europäischen Übertragungsnetzbetrei-

ber am 28. April 2025 begann die sechsmonatige Frist, innerhalb derer die Mitgliedstaaten über 

mögliche Änderungen ihrer Gebotszonen entscheiden müssen.  
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238. Die deutschen Übertragungsnetzbetreiber bewerten die Ergebnisse des Reviews als nicht 

ausreichend belastbar, um eine Aufteilung der deutsch-luxemburgischen Gebotszone zu begrün-

den (ÜNB 2025). Sie verweisen auf geringe berechnete Wohlfahrtsgewinne (unter 1 % der 

simulierten Systemkosten), überholte Eingangsdaten (aus 2019 für das Zieljahr 2025) und metho-

dische Schwächen, insbesondere im Hinblick auf den Verlust von Marktliquidität und potenzielle 

Effekte auf den Förderbedarf erneuerbarer Energien. Die ACER hebt demgegenüber hervor, dass 

die Studie die möglichen Effizienzgewinne der alternativen Gebotszonenkonfigurationen aufgrund 

zu optimistischer Annahmen bei der Berechnung der Engpassmanagementkosten im Status quo 

Szenario unterschätzt (ACER 2025). Unter realistischeren Annahmen könnten die jährlichen Wohl-

fahrtsgewinne zwischen 450 und 540 Mio. Euro liegen, was einer Unterschätzung im BZR 

gegenüber dieses Effizienzpotenzials um bis zu 37 % entspräche. 

239. Das BMWE hat im Rahmen des Aktionsplans Gebotszone 2025 klargestellt, dass der BZR 

keine strukturellen Engpässe in der deutsch-luxemburgischen Preiszone ausweist und daher eine 

Aufteilung nicht zwingend vorgesehen ist (BMWE 2025). Sie hält daher an der bestehenden ein-

heitlichen Gebotszone fest und betont, dass die simulierten Wohlfahrtsgewinne deutlich unter den 

Anpassungskosten einer Neukonfiguration liegen würden. Zudem wird auf den fortschreitenden 

Netzausbau, insbesondere durch neue HGÜ-Leitungen, verwiesen, der bestehende Engpässe vo-

raussichtlich deutlich reduzieren werde. Eine Aufteilung der Gebotszone würde nach Auffassung 

der Bundesregierung Investitionsunsicherheiten erhöhen, regionale Preisunterschiede verstärken 

und industriepolitische Risiken bergen. 

240. Die Expertenkommission teilt die Einschätzung der Bundesregierung zur Beibehaltung einer 

einheitlichen deutsch-luxemburgischen Gebotszone nicht. Aus ihrer Sicht überwiegen die ökono-

mischen und systemischen Vorteile einer Gebotszonenteilung die befürchteten Risiken deutlich. 

Ein Festhalten an der bestehenden Konfiguration verhindert die Bildung effizienter lokaler Preis-

signale und führt dazu, dass weiterhin sekundäre, kostenintensive Instrumente eingesetzt werden 

müssen, um Marktineffizienzen zu kompensieren. Dies begünstigt ein wachsendes Maß an Markt-

versagen, erhöht die Systemkosten und verzögert notwendige Struktur- und Standortanpassungen 

innerhalb des Energiesystems. Die Kommission empfiehlt daher nachdrücklich, das Thema Gebots-

zonenteilung erneut offen, faktenbasiert und ergebnisorientiert zu prüfen. Ziel sollte es sein, eine 

effiziente, marktorientierte Lösung zu entwickeln, die Transparenz schafft, Preissignale stärkt und 

so langfristig zur Kostenstabilisierung und Systemeffizienz beiträgt. 

3.6.4 Andere Handlungsfelder im Bereich Strommarktdesign 

241. Auf die unterschiedlichen Regelungen und Fortentwicklungsbedarfe im Bereich der Be-

triebskoordination, der Schaffung bzw. Sicherung möglichst unverzerrter Preissignale, zur 

Refinanzierung von Investitionen in steuerbare Kapazitäten und zu den Stromkosten wird in den 

Abschnitten 3.2, 3.5, 6.1, 7.1 und 11 näher eingegangen. 
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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 Mineralölaufkom-

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 waren die Erdgastransite über Deutschland in den Jahren vor 2022 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. Die Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland 

und die entsprechenden Maßnahmen zur Erdgaseinsparung sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgas-

märkten führten in den Jahren 2022 und 2023 zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in Deutschland. 

Im Jahr 2024 hat sich der Erdgasverbrauch etwa stabilisiert. 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 weitgehende Konsequenzen für die Entwicklung der 

Erdgasnetze (v. a. im Mittel- und Niederdruckbereich). Diese absehbaren Entwicklungen sollten in den verschie-

denen Prozessen der Infrastrukturplanung (Netzentwicklungsplanung für das Fernleitungsnetz, kommunale 

Wärmepläne etc.) sorgfältig reflektiert und die Planungsprozesse stärker aufeinander abgestimmt sowie die be-

stehenden Planungslücken (v.a. im Bereich der Regionalversorgung) geschlossen werden. Die 

Expertenkommission begrüßt nachdrücklich die Integration der Erdgas- und Wasserstoffnetzplanung. Die nicht 

zuletzt aus wirtschaftlichen Erwägungen absehbaren Stilllegungsprozesse für größere Bereiche der Erdgasnetze 

machen nach Auffassung der Expertenkommission Anpassungen des regulatorischen Rahmens notwendig. Die 
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Expertenkommission begrüßt daher nachdrücklich die von der Bundesnetzagentur angestoßenen Reformpro-

zesse, vor allem mit Blick auf die Verkürzung der Nutzungsdauern und die Einführung degressiver 

Abschreibungsverläufe für Gasnetze ohne Folgenutzung (wie Wasserstoff oder Biomethan).  

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 2024: 41 TWh). Der Bedarf an klimafreundlichem Wasserstoff in Deutschland wird sich zukünftig 

dynamisch entwickeln und könnte 2030 laut aktueller Studien bei 9 ς 55 TWh liegen und bis 2045 auf 71 ς 605 

TWh ansteigen. Demgegenüber steht der bisher schleppende Ausbau der heimischen Elektrolysekapazitäten. 

Mitte 2025 waren erst rund 160 MW installiert und für 2030 befinden sich lediglich Projekte mit insgesamt etwa 

1.200 MW im Bau oder haben eine finale Investitionsentscheidung (FID) erreicht, bei zugleich rückläufigen Pro-

jektankündigungen. Damit rückt das nationale Ziel von 10 GW Elektrolyseleistung bis 2030 in weite Ferne. Da die 

inländische Erzeugung zur Deckung der prognostizierten Nachfrage schon 2030 nicht ausreichen dürfte, sollten 
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Importe von klimafreundlichem Wasserstoff und darauf basierenden Derivaten unverzüglich und mit hoher Pri-

orität vorbereitet und hochgefahren werden. 

Der Aufbau des Wasserstoff-Kernnetzes stellt einen der größten Fortschritte des aktuellen Wasserstoffhochlaufs 

dar. Das genehmigte Netz umfasst 9.040 km bei Investitionskosten von rund 19 Mrd. Euro und soll überwiegend 

durch die Umstellung bestehender Gasleitungen entstehen, ergänzt um Neubauten. Die Inbetriebnahme ist 

schrittweise bis 2032 geplant, kann aber flexibel bis 2037 gestreckt werden, um Fehlinvestitionen angesichts 

unsicherer Nachfrage- und Angebotsentwicklungen zu vermeiden. Weiterhin fehlen jedoch klare Regelungen für 

Verteilnetze, Netzanschlüsse sowie Tankstelleninfrastruktur. Mit der 2024 eingeführten integrierten Netzent-

wicklungsplanung für Gas und Wasserstoff entsteht erstmals ein abgestimmter Prozess mit der 

Stromnetzplanung, auch wenn die zugrunde gelegten Wasserstoffmengen nach Einschätzung der Expertenkom-

mission zu optimistisch sind. Die Finanzierung des Kernnetzes erfolgt über ein gedeckeltes Hochlaufentgelt nach 

§ 28q EnWG, das hohe Anfangskosten abfedern und den intertemporalen Ausgleich der Netzkosten bis 2055 

sichern soll.  

 Die aktuellen Kostenentwicklungen stellen eines der größten Hemmnisse des Wasserstoffhochlaufs dar. Grüner 

WassersǘƻŦŦ ƪƻǎǘŜǘ ƛƴ bƻǊŘǿŜǎǘŜǳǊƻǇŀ ŘŜǊȊŜƛǘ ǊǳƴŘ тΣрл ϵκƪƎ ǳƴŘ ōƭŜƛōǘ ŘŀƳƛǘ ǿŜƛǘ ǸōŜǊ ŦǊǸƘŜǊŜƴ 9ǊǿŀǊǘǳƴƎŜƴΤ 

selbst in optimalen Regionen liegen die Kosten kaum unter 5ςс ϵκƪƎΦ ¦ǊǎŀŎƘŜ ǎƛƴŘ u. a. höhere reale Investiti-

onskosten, Effizienzverluste der Elektrolyse-Stacks sowie unterschätzte Stromkosten unter den RED-III-

Vorgaben. Auch blauer Wasserstoff ist mit 4ςр ϵκƪƎ ǘŜǳǊŜǊ ŀƭǎ ŜǊǿŀǊǘŜǘ ǳƴŘ ǿŜƛǎǘ ŀǳŦƎǊǳƴŘ ǳƴǎƛŎƘŜǊŜǊ /hі-

Transport- und Speicherpreise eine große Kostenspanne auf. Insgesamt führt dies zu hohen Differenzkosten ge-

genüber Erdgas. Für jeweils 10 TWh müssten bei kurz- bis mittelfristig erwartbaren Preisrelationen jährlich rund 

1,4 Mrd. Euro (grün) bzw. 0,8 Mrd. Euro (blau) zur Schließung der Kostenlücke aufgebracht werden. Daher sollte 

der Hochlaufmix neu bewertet werden, wobei blauem Wasserstoff eine größere Rolle zukommen sollte, während 

gleichzeitig Innovations- ǳƴŘ YƻǎǘŜƴǎŜƴƪǳƴƎǎǇƻǘŜƴȊƛŀƭŜ ōŜƛ ƎǊǸƴŜƳ ǳƴŘ /hі-armem Wasserstoff konsequent 

weiterzuentwickeln sind. 

 Trotz ambitionierter Zielsetzungen kommt der Wasserstoffhochlauf in Deutschland sowohl auf der Angebots- 

als auch auf der Nachfrageseite kaum voran. Ausschlaggebend sind unter anderem stark schwankende und zu-

nehmend pessimistische Kostenprognosen sowie ein ausgeprägtes Regulierungsversagen. Hinzu kommt ein 

vielschichtiges Geflecht aus ökonomischen, regulatorischen und strukturellen Hemmnissen. Für eine wirksame 

staatliche Unterstützung gilt, dass Förderpolitik konsequent auf die Korrektur von Marktversagen ausgerichtet 

sein muss. Im Wasserstoffbereich sind dabei insbesondere fünf Ursachen zentral: negative und positive externe 

Effekte, Informationsasymmetrien, Koordinationsversagen sowie die Infrastruktur als natürliches Monopol. Eine 

Analyse des aktuellen Instrumentenmix zeigt jedoch, dass komplexe Genehmigungsprozesse, regulatorische Un-

sicherheiten und konkurrierende europäische und nationale Förderinstrumente den Hochlauf erheblich 

behindern. Dies führt zu Zielkonflikten, Wechselwirkungen und redundanten Maßnahmen. Um wirksam gegen-

zusteuern, braucht es weniger Komplexität, klare Zuständigkeiten und eine bessere Abstimmung der politischen 

Ebenen. Die Expertenkommission betont daher, dass Redundanzen und Ineffizienzen im Instrumentenmix kon-

sequent abgebaut werden müssen. Entscheidend ist eine Fokussierung auf wenige, strategisch wirksame 

Instrumente mit großer Hebelwirkung, um Transparenz, Nutzerfreundlichkeit und Effizienz zu erhöhen und den 

Wasserstoffhochlauf nachhaltig zu beschleunigen. 
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4.1 Mineralölprodukte  

242. 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. Der Anteil von Mineralöl (inkl. des Bedarfs für den nichtener-

getischen Einsatz) am gesamten Primärenergieverbrauch liegt seit 2005 nahezu ausnahmslos bei 

Werten um 34 % (Bandbreite 33 bis 36 %). Nur während der Corona-Pandemie und durch die in 

diesem Kontext ergriffenen Maßnahmen zur Mobilitätsbegrenzung sank der Mineralölanteil am 

gesamten Primärenergieverbrauch in einem Einzeljahr auf 32 %.  

Abbildung 4-1:  Entwicklung des Mineralölaufkommens und des Verbrauchs von Mineral-

ölprodukten in Deutschland 

 
Quellen: AGEB (2025), BAFA (2025), Eurostat (2025a, b), Zusammenstellung und Berechnungen des Öko-Instituts. 

243. Die Verbrauchsstrukturen im Bereich der Mineralölprodukte haben sich in den letzten Jah-

ren erheblich verändert und stellen sich aktuell wie folgt dar: 

¶ Der mit Abstand größte Verbrauch von Mineralölprodukten entfällt auf den Verkehrssek-

tor und hier ganz überwiegend auf den Straßenverkehr. Kraftstoffe bilden in den letzten 

Jahren einen Nachfrageanteil von etwa 60 %. In den Jahren 2023 und 2024 ist der Ver-

brauch von Diesel und Ottokraftstoffen im Vorjahresvergleich um jeweils 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 von 2021 

bis 2023 um ca. 30 % zurückgegangen, im Jahr 2024 aber wieder um 16 % angestiegen. 

¶ Der Anteil des Heizölverbrauchs in den privaten Haushalten erreichte in den späten 

1990er Jahre 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 2024 ist der Mineralölverbrauch in Deutschland insgesamt um 

ca. 26 % zurückgegangen. Der Kraftstoffverbrauch des Verkehrssektors liegt nach zwi-

schenzeitlich massiven Steigerungen aktuell um etwa 5 % unter den Vergleichswerten 

von 1990. Für das Jahr 2023 ergab sich im Vorjahresvergleich ein Rückgang des Inlands-

verbrauchs von Mineralölprodukten von 6 %, für das Jahr 2024 ist ein leichter 

Wiederanstieg um 1 % zu verzeichnen. 

244. 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 %), sie werden aber überwiegend in deutschen 

Raffinerien hergestellt. Die Mineralölproduktimporte entfallen vor allem auf Rohbenzin (ein zent-

rales Ausgangsprodukt für die Petrochemie) sowie Mitteldestillate (Diesel, leichtes Heizöl, 

Flugturbinenkraftstoffe etc.). Deutschland exportiert jedoch auch Mineralölprodukte (in die Nach-

barländer), 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 

(ausschließlich Mineralölprodukte) in den letzten Jahren im Bereich von 21 bis 24 %. 

245. 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 (mit Ausnahme des Jahres 2019) jeweils zwischen 34 und 40 % 

aus Russland. Im Jahr 2022 ist dieser Anteil auf 25 % gesunken, seit 2023 spielen Roh-

ölimporte 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 entsprechenden Ausnahme vom EU-Embargo am 23. Juni 2023 ei-

genständig verfolgten Embargos Deutschlands für Pipeline-Importe mit einem Anteil von 

nur noch 0,3 % faktisch keine Rolle mehr. Lieferungen aus Norwegen repräsentierten 
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zwischen 2010 und 2020 (mit wenigen Ausnahmen) eine Bandbreite von 10 bis 14 % der 

Rohöleinfuhren nach Deutschland, ab 2022 stiegen sie deutlich und erreichten 2024 na-

hezu 20 %. Der Anteil von Rohölimporten aus Großbritannien lag in der letzten Dekade 

ebenfalls im Bereich von 10 bis 14 %, haben sich aber in den Jahren von 2022 bis 2024 

auf Niveaus von 8 bis 10 % stabilisiert. Geringere oder stark schwankende Importanteile 

entfallen auf die USA (in den Jahren 2023 und 2024 ca. 18 %, vorher deutlich weniger), 

Libyen (aktuell knapp 10 %), Irak (aktuell 5 %), Kasachstan (aktuell 13 %), Nigeria und 

Aserbaidschan (aktuell jeweils 3 %), Saudi-Arabien und Algerien (aktuell jeweils 2 %). 

¶ Wichtigste Herkunftsländer für Mineralölprodukte (und d.h. v.a. für Mitteldestillate) sind 

die nordwesteuropäischen Nachbarstaaten Niederlande (Anteile um die 50 %) und Bel-

gien (15 bis 20 %). Aus Russland stammten ab 2014 16 bis 19 % der Produktenimporte, 

dieser Anteil ist ab dem Jahr 2022 schnell und deutlich gefallen, im Jahr 2024 lag der 

Importanteil dann bei Null. 

¶ 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 12 bis 24 %. Die Einfuhren aus Russland lagen hier überproportional 

hoch, erreichten 2017 sowie 2022 mit Werten von 30 % und darüber zwischenzeitliche 

Höhepunkte und sanken dann im Jahr 2023 deutlich und lagen 2024 bei Null. 

¶ Eine Sondersituation ergibt sich für die Einfuhr von Flugturbinenkraftstoffen nach 

Deutschland. Hier liegt der Anteil der Niederlande typischerweise bei über 75 %, er-

reichte im Jahr 2016 einen Wert von knapp 90 % und lag im Jahr 2024 bei etwa 85 %. 

246. 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-Hirschman-Index (HHI) leicht über der Grenze von einer mitt-

leren 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 zurückgegangen 

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 bei 

den Produktenimporten zum größten Teil auf die Zunahme von Einfuhren aus Ländern des Euro-

päischen Wirtschaftsraums zurückzuführen ist, lässt die Entwicklung des HHI in diesem Bereich 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-Hirschman-Index. Hohe Werte beschreiben eine hohe Marktkonzentration. 
Quellen: Eurostat (2025 a,b), Berechnungen des Öko-Instituts. 

247. Neben der Marktkonzentration auf der Anbieterseite ist es aus der Perspektive der Resilienz 

auch sinnvoll, ergänzende Bewertungsgrößen mit zu berücksichtigen. So kann vor allem die Gover-

nance-Situation in den verschiedenen Lieferregionen auch als relevante Information zur 

Bewertung der Resilienz der Importe herangezogen werden. Die Abbildung 4-3 zeigt den HHI im 

Vergleich zum mit den Importanteilen für Deutschland gewichteten Governance-Indikator Rechts-

staatlichkeit (Rule of Law) des Worldwide Governance Indicator (WGI) Projekts der Weltbank 

(World Bank 2024). In dieser Zusammenstellung werden auf Jahresbasis Einschätzungen der 

Governance-Situation in den verschiedenen Staaten der Welt vorgenommen und auf einer Skala 

von ς2,5 bis 2,5 eingeordnet. Unter den verschiedenen Governance-Indikatoren der Weltbank bil-

det vor allem die Rechtsstaatlichkeitsbewertung (Rule of Law) interessante Informationen. Auf 

Basis der ab 1996 (und bisher bis 2023) verfügbaren Daten ergibt sich für den Zeitraum 2010 bis 

2022 im Bereich der Rohöleinfuhren und der Produktenimporte ein leichter Abfall der aggregierten 

Governance-Qualität (mit Blick auf die Rechtsstaatlichkeit) für die deutschen Erdgasimporte, und 

dies vor allem bei Rohöl auf insgesamt schlechten und Produktenimporten auf deutlich besseren 

Niveaus. Diese Situation ergibt sich einerseits aus den zeitweise steigenden Anteilen der Importe 

aus Russland und andererseits auch den dort deutlichen sinkenden Werten für die Rechtsstaatlich-

keitsbewertung Russlands. Mit dem Ersatz von Rohöl- und Produktenlieferungen aus Russland aus 

0

1.000

2.000

3.000

4.000

5.000

6.000

7.000

8.000

1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025

H
H

I

   Rohöl & Produkte    Rohöl    Mineralölprodukte

   Diesel & Heizöl EL    Ottokraftstoffe    Jet Fuel



   

 

226 

 

Ländern mit überwiegend deutlich besseren Rechtlichkeitsstandards (Norwegen 1,834, Nieder-

lande 1,643, USA 1,328) hat sich der gewichtete Rechtsstaatlichkeitsindex der Rohöl- und 

Produktenimporte erkennbar verbessert. Eine Sondersituation ergibt sich für die Importe von Flug-

kraftstoffen, hier ergibt sich die Situation einer sehr starken Anbieterkonzentration (Niederlande) 

mit sehr hohen Rechtsstaatlichkeitsstandard, so dass sich hier eine wenig herausfordernde Ge-

samtbewertung ergibt. 

Abbildung 4-3:  Konzentration der Importe von Rohöl und Mineralölprodukten nach 

Deutschland und aggregierte Governance-Bewertung der Herkunftsstaaten 

  
Anmerkung: WGI bezeichnet den Worldwide Governance Indicator. Hohe Werte beschreiben eine hohe Governance-Quali-
tät.  
Quellen: Eurostat (2025 a,b), World Bank (2024), Berechnungen des Öko-Instituts. 

248. 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. 
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Abbildung 4-4:  Entwicklung des Raffinerieausstoßes, des Außenhandels mit Mineralölpro-

dukten und der Raffineriekapazitäten 

 

Anmerkung: Daten für Raffineriekapazitäten nur bis 2022 verfügbar. 
Quellen: AGEB (2025), BAFA (2025), en2x (2022a), Berechnungen des Öko-Instituts. 

249. Der Außenhandel mit Mineralölprodukten bildete aber bisher auch einen wichtigen Puffer 

für die Auslastung der deutschen Raffinerien (siehe Abbildung 4-4). Während der Mineralölbedarf 

in Deutschland seit 2017 relativ stetig zurückgeht, hat sich die Kapazität der deutschen Raffinerien 

seit 2011 nahezu nicht mehr verändert und liegt aktuell bei 106 Mio. t. Von der gesamten Rohöl-

verarbeitungskapazität entfallen knapp 60 % auf fünf große Raffinerien mit einer 

Rohölverarbeitungskapazität von jeweils 10 bis 15 Mio. t, davon eine Gesamtkapazität von etwa 

23,5 Mio. t (22 Prozentpunkte) auf die beiden einzigen Raffinerien in den neuen Bundesländern. 
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Abbildung 4-5:  Karte der Raffinerien in Deutschland 

 

Quellen: Eigene Darstellung basierend auf en2x (2022b). 
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250. 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 nach aktueller Rechtslage Ende der 

2030er Jahre letztmalig Emissionsberechtigungen ausgegeben werden (vgl. Kapitel 11.1), 

danach muss also auch der Ausstoß von CO2-Emissionen durch die Nutzung von Mineralöl 

komplett vermieden werden; 

¶ für das Inverkehrbringen von Brennstoffen werden nach aktueller Rechtslage im Rahmen 

des ETS-2 in der ersten Hälfte der 2040er Jahre letztmalig CO2-Zertifikate ausgegeben, so 

dass die Verbrennung von Mineralölprodukten, vor allem von Kraft- und Heizstoffen, 

komplett unterbleiben muss. 

251. Aktuelle Projektionen für den zukünftigen Mineralölverbrauch zeigen ein mit sehr wenigen 

Ausnahmen relativ einheitliches Bild: 

¶ In maßnahmenbasierten Projektionen, beispielsweise dem Projektionsbericht 2025 der 

Bundesregierung (UBA 2025) werden für den Zeithorizont 2030 im Vergleich zum Vorkri-

senniveau (2019) um mehr als 20 % niedrigere Verbrauchswerte abgeschätzt. In den 

unterschiedlichen Zielszenarien zur Erreichung der Klimaneutralität (Agora 2024) werden 

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 in der maßnahmenbasierten Projektion (UBA 2025) ein 

im Vergleich zu 2019 um 40 % niedrigerer Mineralölbedarf ermittelt. Für die Zielszena-

rien ergeben sich hier Rückgänge um mehr als 50 %, 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 in der 

betrachteten maßnahmenbasierten Projektion (UBA 2025) bei knapp 60 % und sinkt da-

nach um weitere 13 Prozentpunkte auf einen Wert, der bei etwa 27 % des Bezugsniveaus 

von 2019 liegt. Der Anteil des stofflichen Einsatzes von Mineralölprodukten wird dabei 

deutlich zunehmen. In den Zielszenarien (Agora 2024) reduziert sich der Mineralöleinsatz 

gegenüber 2019 um über 80 % und sinkt in den Folgejahren auf Null. 
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252. 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 können mittelfristig durch die Nutzung von Wasserstoff 

(Hydrierung) höhere Anteile des im Mineralöl enthaltenen Kohlenstoffs in Produkte überführt wer-

den. In der langfristigen Perspektive werden auch synthetische, wasserstoffbasierte 

Kohlenwasserstoffe unter Nutzung neuer Ansätze der Kreislaufführung von Kohlenstoff eine Rolle 

spielen müssen.  

253. Mit den Veränderungen in den Verbrauchsniveaus und -mustern bei Mineralölprodukten 

werden starke Veränderungen im deutschen Raffineriesektor einhergehen müssen. In den nächs-

ten Jahren werden damit Kapazitätsanpassungen von jeweils 20 % des aktuellen Bestandes pro 

Jahrfünft erfolgen müssen. Angesichts der damit verbundenen Aspekte (regionale Verteilung, Alt-

lastensanierung) sieht die Expertenkommission energiepolitische Aufgaben zumindest im Bereich 

eines vertieften Monitorings der Entwicklung bei den Raffinerieanlagen, möglicherweise aber auch 

im Bereich der aktiven Flankierung. 
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4.2 Erdgas  

254. Seit 1992 ist Erdgas nach Mineralöl der zweitwichtigste Primärenergieträger in Deutsch-

land22, mit stabil 40 % Anteil am gesamten Kohlenwasserstoffverbrauch (Mineralöl und Erdgas). 

Abbildung 4-6:  Entwicklung des Erdgasaufkommens und des Erdgasverbrauchs in Deutsch-

land 

 

Anmerkung: Alle Daten beziehen sich auf den unteren Heizwert von Erdgas. 
Quellen: AGEB (2025a,b), BDEW (2025), GIE (2025), Statistisches Bundesamt (2025), Zusammenstellung und Berechnungen 
des Öko-Instituts. 

 

 

 

 

 

 

 

 
22  Bis 1991 repräsentierte Braunkohle den zweitgrößten Anteil, bedingt vor allem durch die stark braunkohledominierte Primär-
energieträgerstruktur der DDR bzw. der neuen Bundesländer. 

 2.000

 1.500

 1.000

 500

0

500

1.000

1.500

2.000

1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025

  Vrwndng

  Strom- und Fernwärme

  Andere Umwandlungssektoren

  Industrie

  Nichtenergetischer Verbrauch

  Verkehr

  Haushalte

  GHD

  Exporte & Bestandsaufstockungen

  Nicht spezifiziert

  Afkmmn

  Förderung

  Importe & Bestandsentnahmen

Verwendung

Aufkommen

A
u

fk
o

m
m

e
n

  
  
  

  
  
  

T
W

h
 (

H
i) 

  
  
  

  
V

e
rw

e
n

d
u
n
g



   

 

232 

 

255. Die Verbrauchsstrukturen und -niveaus im Bereich Erdgas sind im langjährigen Trend der 

letzten 20 Jahre weitgehend 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 bis 2021 mit 

Ausnahme der Jahre mit besonders gravierenden Rahmenbedingungen (z.B. 2009) eher 

gering, seit 2022 ist der industrielle Erdgasverbrauch bei nur leichten Erholungstenden-

zen im Jahr 2024 deutlich zurückgegangen und lag 2024 etwa 15 % unter dem Mittelwert 

der Dekade 2010 bis 2020.  

¶ 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. 

256. Da die inländische Erdgasförderung nur rund 5 % des deutschen Inlandsverbrauchs deckt 

und seit Jahrzehnten rückläufig ist, ist Deutschland stark importabhängig. Die Importe stiegen be-

sonders nach Inbetriebnahme der Pipeline Nord Stream 1 im Jahr 2011 deutlich an. Als Erdgas-

Hub reexportierte Deutschland 2022 bis zu 50 % der Importe nach Zentral- und Westeuropa. Nach 

dem Ausfall russischer Lieferungen sanken diese Exporte 2024 gegenüber 2022 um über 80 %. 
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257. Die Einstellung der Erdgaslieferungen aus Russland und die entsprechenden Maßnahmen 

zur Erdgaseinsparung (vgl. Kapitel 6.2) sowie die Preisturbulenzen auf den globalen Erdgasmärk-

ten führten in den Jahren ab 2022 zu erheblichen Rückgängen des Erdgasverbrauchs in 

Deutschland: 

¶ Der gesamte Erdgasverbrauch in Deutschland ging von 2021 bis 2022 um 13 % sowie von 

2022 bis 2023 nochmals um 7 % zurück, stieg im Folgejahr wieder um etwa über 1 % an 

und lag damit 2024 bei ca. 750 TWh (bezogen auf den unteren Heizwert23) bzw. etwa 

810 TWh (bezogen auf den oberen Heizwert). Dieser Verbrauchsrückgang ist zwar auch, 

aber nur zum geringeren Teil, auf die wetterbedingten Rahmenbedingungen zurückzu-

führen. 

¶ Der größte Rückgang im Zeitraum von 2021 bis 2024 vollzog sich mit etwa 17 % 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 2024 etwa 20 % weniger 

Erdgas verbraucht als 2021 (freiwillige, preisinduzierte und teilweise vorgeschriebene 

Energieeinsparungen). Auch hier vollzog sich der größere Teil des Verbrauchsrückgangs 

im Zeitraum 2022/2023. 

¶ In der Strom- und Fernwärmeerzeugung ging der Erdgasverbrauch um etwa 15 % 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). 

258. Wie für Mineralöl und andere fossile Energieträger wird mit den klimapolitischen Zielen und 

Instrumenten Deutschlands und der Europäischen Union (v.a. EU ETS-1, nEHS, EU ETS-2, vgl. Kapi-

tel 11.1) auch der Erdgasverbrauch in Deutschland massiv reduziert bzw. letztlich auf Werte nahe 

Null zurückgeführt werden müssen. 

259. Die Auswertung der aktuellsten Projektion (UBA 2025) zeigt für den Erdgasbedarf im Zulauf 

auf die o.g. Zeithorizonte differenzierte Entwicklungsmuster: 

¶ Für den Gebäudesektor (2024 ca. 160 TWh) mit seinem vergleichsweise langlebigen Ka-

pitalstock und langen Erneuerungszyklen können die Klimaneutralitätsziele nach den 

vorliegenden Modellierungen wegen des trägen Kapitalstocks nur mit gleichmäßigen 

Emissionsminderungen erreicht werden. 

 
23  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 (2024 ca. 220 TWh) wird bis 2030 ein Rückgang erwartet, danach 

folgt eine weitgehend stetige Entwicklung auf Werte nahe Null in der ersten Hälfte der 

2040er Jahre. 

¶ Eine andere Entwicklung ergibt sich für die Energiewirtschaft, d. h. v.a. die Strom- und 

Fernwärmeerzeugung in Deutschland (2024 ca. 190 TWh). Hier wird für den Zeitraum bis 

2030 ein deutlicher Anstieg des Erdgasverbrauchs errechnet (ca. 30 %), der dann bis 2040 

wieder stark zurückgeht. Sofern in Deutschland blauer Wasserstoff hergestellt würde, 

würde der korrespondierende Erdgasverbrauch in der Energiewirtschaft berichtet wer-

den und der Verbrauch entsprechend ansteigen.  

¶ Ungeachtet dieser sektoralen Unterschiede werden über alle Sektoren jedoch bereits bis 

2030 deutliche Rückgänge des Erdgasverbrauchs auf ca. 660 TWh ermittelt, bis 2035 wer-

den Niveaus von 510 TWh erwartet, die sich dann bis 2040 auf Niveaus von etwa 

400 TWh reduzieren, wobei jedoch in der prognoseorientierten Projektion das Kli-

maneutralitätsziel verfehlt wird. Wenn entsprechende Maßnahmen in Ansatz gebracht 

werden, müsste der Erdgasverbrauch für den Zeithorizont 2040/45 auf Werte nahe Null 

zurückgehen (vgl. Kapitel 2.2). 

260. Die künftige Verbrauchsentwicklung hat große Auswirkungen auf die Entwicklung der Erd-

gasnetze. In Deutschland betreiben die 16 Ferngas- und über 600 Gas-Verteilnetzbetreiber ca. 

570.000 km Leitungen, davon 80 % Nieder- und Mitteldrucknetze, mit ca. 11 Millionen Anschlüs-

sen. Hochdrucknetze dienen dem großräumigen Transport und versorgen über 224.000 

Ausspeisepunkte, dabei vor allem Großverbraucher und Kraftwerke. Unbeschadet der unter-

schiedlichen Entwicklungsoptionen für die Wasserstoffwirtschaft in Deutschland und der damit 

verbundenen Umnutzungsmöglichkeiten für Teile des Erdgasnetzes (vgl. Kapitel 4.4) ist nach Auf-

fassung 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 Ver-

gleich: Für das geplante Wasserstoff-Kernnetz ist (zunächst) eine Leitungslänge auf der 

Hochdruckstufe von gut 9.000 km vorgesehen, ganz überwiegend durch Umnutzung von Erdgas-

netzen (BNetzA 2024b, vgl. auch Kapitel 4.4). 
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Tabelle 4-1:  Struktur des Erdgasnetzes in Deutschland 

 

Quellen: BNetzA und Bundeskartellamt (2025). 

261. 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 4-7:  Investitionen, Aufwendungen und Netznutzungsentgelte im deutschen 

Erdgasnetz 

 
Anmerkung: Für das Jahr 2024 sind die Plandaten dargestellt. 
Quellen: BNetzA und Bundeskartellamt (2025). 
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262. Investitionen ins Erdgasnetz spielen eine zentrale Rolle (vgl. Abbildung 4-7). Bei Gesamtauf-

wendungen (Investitionen und andere Aufwendungen) von ca. 4,3 Mrd. Euro in den letzten Jahren 

entfielen im Jahresdurchschnitt 2,6 Mrd. Euro auf Investitionen. Bei Ferngasbetreibern schwanken 

die Investitionen, bedingt durch Großprojekte, stärker als bei Verteilnetzbetreibern. Der Investiti-

onsanteil liegt hier bei 65-80 % der Aufwendungen, im Verteilnetzbereich bei 50-60 %. 

Höchstwerte für die Investitionen der Ferngasunternehmen wurden im Jahr 2023 erreicht, vor 

allem bedingt durch die Umstrukturierung der Erdgasimporte nach Deutschland und die steigen-

den Kostenniveaus für die Beschaffung von Ausrüstung und Bauarbeiten (vgl. Kapitel 6.2). Im 

Bereich der Verteilnetzbetreiber ist das höchste Investitionsniveau im Jahr 2021 erreicht worden. 

Seither sind die Investitionsniveaus rückläufig, liegen aber weiterhin deutlich über den Werten 

von vor 10 Jahren. 

263. 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 2024 um 39 %, für Gewerbekunden um 36 % und für Industriekun-

den um 68 % gestiegen sind, wobei im Jahr 2024 durchgängig Höchstwerte erreicht worden sind. 

264. Die Planung des Erdgas-Transportnetzes erfolgt über den Netzentwicklungsplan (NEP) Gas 

und Wasserstoff. Der erstmalig auch am Zielbild der Klimaneutralität ausgerichtete NEP Gas und 

Wasserstoff 2025-2037/45 beruht auf einer Erdgasausspeisung von 608 bis 625 TWh (bezogen auf 

den oberen Heizwert) bzw. 549 bis 564 TWh (bezogen auf den unteren Heizwert) für den Zeitho-

rizont 2030 sowie 300 bis 310 TWh (bezogen auf den oberen Heizwert) bzw. 271 bis 280 TWh 

(bezogen auf den unteren Heizwert) für das Jahr 2037 und damit deutlich unter den aktuellen 

Projektionen für 2030 bzw. 2035, bei allerdings vergleichsweise hohen Annahmen für den Was-

serstoffabsatz, die die Differenzen zur o. g. Projektion sehr weitgehend erklären (KO NEP 2024, 

BNetzA 2025, UBA 2025). Für die Erdgas-Verteilnetze schaffen erst die bis 2028 verpflichtend zu 

erstellenden kommunale Wärmepläne belastbare Grundlagen für Entwicklung, Erhaltung oder 

Stilllegung. Die Expertenkommission begrüßt nachdrücklich die Integration der Erdgas- und Was-

serstoffnetzplanung und hält die Sicherstellung einer qualitativ hochwertigen kommunalen 

Wärmeplanung sowie deren systematische Auswertung für eine prioritäre energiepolitische Auf-

gabe. Sie weist aber auch auf die verbleibenden Planungslücken im Bereich der 

Regionalversorgung sowie die Notwendigkeit hin, die kommunale Wärmeplanung massiv zu un-

terstützen und zu beschleunigen. Schließlich sind die integrierte Planung der Netzinfrastrukturen 

im Rahmen einer konsistenten Systementwicklungsstrategie sowie die Erarbeitung einer prakti-

kablen Integrationsstrategie für die Top-down- (NEP etc.) und Bottom-up-Ansätze (kommunale 

Wärmeplanung etc.) gerade aus der Perspektive der Gas-Netze dringend notwendig und überfäl-

lig. 
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265. Der Umbau- und die Stilllegung von Erdgasnetzen erfordern neue regulatorische Ansätze. 

Langfristige Abschreibungen von bis zu 55 Jahre und das (Regulierungs-) Prinzip der Nettosubstan-

zerhaltung (Reinvestition der regulatorisch in Ansatz gebrachten Abschreibungen in Neuanlagen) 

sind hierfür ungeeignet und bildeten für die anstehenden Entwicklungen im Bereich der Gasinfra-

strukturen keine belastbare Grundlage mehr. Die Expertenkommission begrüßt daher 

nachdrücklich die von der Bundesnetzagentur im Rahmen der Neustrukturierung der Energie-

marktregulierung in Deutschland angestoßenen Reformprozesse (BNetzA 2024c), vor allem mit 

Blick auf die Verkürzung der Nutzungsdauern und die Einführung degressiver Abschreibungsver-

läufe für Gasnetze ohne Folgenutzung (wie Wasserstoff oder Biomethan). 

266. 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  

267. 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 4-8:  Aufkommen und Verwendung biogener Energieträger 

 
Anmerkung: Die Daten bis 2000 sind wegen unterschiedlicher statistischer Erfassung nur eingeschränkt mit den Daten ab 
2000 vergleichbar. 
Quellen: AGEB (2025), AGEE-Stat (2025), Zusammenstellung und Berechnungen des Öko-Instituts. 

268. 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 
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kleinen Aufkommensanteil (ca. 3 % des gesamten Biomasseeinsatzes im Verkehrssektor). 

Der Biokraftstoffeinsatz im Verkehr ist in den letzten Jahren nur noch wenig angestiegen. 

¶ 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 Jahren bis 2022 deutlich gestiegen, seitdem aber leicht rückläufig. 

¶ 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. 

269. 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 sowie des nEHS (durch die Bewertung mit dem Emissionsfaktor Null24), die Anreizung des 

Biokraftstoffeinsatzes durch die entsprechende Kraftstoffquote bzw. die daran anschließende 

Treibhausgas-Quote für den Verkehrssektor sowie die verschiedenen gebäudebezogenen Regu-

lierungen.  

270. 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). 

271. Betrachtet man aktuelle Projektionen für die zukünftige Entwicklung des Energiesystems 

(Agora 2024, ESYS 2023), dann ergibt sich folgendes Zukunftsbild: Der Einsatz von Biomasse in der 

Strom- und Wärmeerzeugung geht tendenziell zurück und verlagert sich in Sektoren, die schwerer 

zu dekarbonisieren sind, wie z. B. internationale Flug- und Seeverkehre. Auch die stoffliche Ver-

wendung von Biomasse in der Industrie gewinnt an Bedeutung. Darüber hinaus sehen diejenigen 

Szenarien, die technische Senken über Bioenergie mit CO2-Abscheidung und -Speicherung (BECCS) 

 
24  Vgl. hierzu die detaillierten Einordnungen und Ausführungen im letzten Monitoring-Bericht der Expertenkommission (EEM 
2024). 
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betrachten, einen Anstieg des Biomasseeinsatzes zu diesem Zweck. Das in den Projektionen ins-

gesamt vorgesehene Verbrauchsniveau biogener Energieträger steigt allerdings nicht, im 

Gegenteil. Ausgehend von aktuell knapp 340 TWh liegt es gemäß den Projektionen in 2030 zwi-

schen 267 und 374 TWh, d. h. auf ähnlichem Niveau wie heute bzw. in der Mehrzahl der Studien 

sogar darunter. Der Bedarf entspricht oft dem angenommenen Potenzial, d.h. die verfügbare Bio-

masse wird in optimierten Energiesystemen komplett genutzt.  

272. Aus den Erkenntnissen der Szenarien wird ersichtlich, dass das begrenzte Potential an nach-

haltig gewinnbarer Biomasse durch entsprechende Bepreisung und Rahmenbedingungen in neue 

Bereiche gelenkt und entsprechend in den heutigen Verwendungsbereichen reduziert werden 

muss. Es kommt somit entscheidend auf den politischen und regulatorischen Rahmen an, um ei-

nerseits eine Übernutzung biogener Energieträger jenseits nachhaltiger Niveaus zu verhindern 

und andererseits dafür zu sorgen, dass die knappen Biomasse-Ressourcen dort eingesetzt werden, 

wo sie den größten Nutzen entfalten und wo Alternativen zur Dekarbonisierung fehlen oder sehr 

teuer sind.  

273. 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. 
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4.4 Wasserstoff und seine Derivate  

274. Wasserstoff ist ein zentraler Baustein der Transformation hin zur Klimaneutralität. Er zeich-

net sich durch eine breite sektorübergreifende Einsetzbarkeit in Energiewirtschaft, Industrie, 

Gebäuden und Verkehr aus. Während Wasserstoff und seine Derivate in einigen Bereichen mit 

hoher Wahrscheinlichkeit die einzige realistische Defossilisierungsoption darstellen, stehen in an-

deren Sektoren Alternativen wie die direkte Elektrifizierung zur Verfügung. Der energetische 

Einsatz von Wasserstoffderivaten ist auf spezifische Anwendungsfelder beschränkt: Während Am-

moniak oder Methanol etwa in Kraftwerken oder der Schifffahrt eingesetzt werden können, 

weisen synthetische Kraftstoffe wie Kerosin, Diesel, Benzin oder Methan eine breitere Einsatzper-

spektive auf. Für den stofflichen Einsatz von Wasserstoff und seinen Derivaten ist die Situation 

aufgrund fehlender Substitutionsoptionen ς mit Ausnahme begrenzt verfügbarer Biomasse ς 

nochmals eindeutiger. Besonders für saisonale Energiespeicherung, für zentrale industrielle Pro-

zesse wie die Herstellung von Stahl oder chemischen Grundstoffen sowie in bestimmten 

Mobilitätsanwendungen (insbesondere Luft- und Hochseeschifffahrt) stellen Wasserstoff und 

seine Derivate aus heutiger Sicht die einzige großskalige Transformationsoption dar. Hinzu kommt, 

dass Derivate auch für den frühzeitigen internationalen Transport von Wasserstoff bedeutsam 

sind, da ihre Handhabung einfacher und günstiger ist und sie nach der Anlieferung in Deutschland 

oder Europa, wenn nötig, in Wasserstoff rekonvertiert werden können. 

4.4.1 Heutige Situation 

Aktueller Einsatz und Herstellung von Wasserstoff in Deutschland 

275. Die heutige Wasserstoffproduktion in Deutschland basiert überwiegend auf grauem Was-

serstoff aus der Dampfreformierung von Erdgas. Ergänzend fallen relevante Mengen als 

Nebenprodukt der Chlor-Alkali-Elektrolyse an. Der weitaus größte Teil des Wasserstoffs wird in 

industriellen Anwendungen eingesetzt, insbesondere in Raffinerien sowie bei der Ammoniakpro-

duktion (vgl. Abbildung 4-9). 

276. Die Abbildung 4-9 verdeutlicht, dass die abgeschätzten Erzeugungsmengen seit 2021 rück-

läufig sind, was vor allem auf eine sinkende industrielle Erzeugung in den zugrunde liegenden 

Branchen zurückzuführen ist. Im Jahr 2024 betrugen die geschätzten Erzeugungsmengen 41 TWh 

und lagen damit einerseits über dem Vorjahreswert von 36,8 TWh, aber immer noch deutlich un-

ter den mittleren Niveaus der Jahre 2015 bis 2021 (ca. 50 TWh). Dies entspricht einem Rückgang 

von 17 %. Ein erheblicher Teil des Wasserstoffaufkommens entstand als Nebenprodukt der Chlor-

herstellung (knapp 6 % des Gesamtaufkommens) bzw. der Raffinerieproduktion (knapp 27 %). 

Während das Aufkommen bzw. der Bedarf in Raffinerien im Vergleich des Jahres 2024 mit dem 

Mittelwert der Periode 2015 bis 2021 nur leicht zurückging, reduzierte sich der Wasserstoffbedarf 
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bzw. das Wasserstoffaufkommen für die Herstellung von Methanol (-37 %), aus der Chlorherstel-

lung (-33 %) und Ammoniak (-21 %). Insgesamt liegt der geschätzte Wasserstoffbedarf für 2023 

deutlich unter dem Niveau der Jahre 2015ς2021. Dies entspricht einem deutlichen Rückgang um 

rund 26 % gegenüber dem Durchschnitt der Jahre 2015ς2021. 

277. Zusätzlich finden sich kleinere Einsatzmengen im Verkehrs- und Wärmesektor. Im Verkehr 

stieg die Zahl der zugelassenen Wasserstoff-Lkw und -Zugmaschinen von 8 zum Jahresanfang 2022 

auf 280 zum Jahresanfang 2025. Im Pkw-Segment erhöhte sich der Fahrzeugbestand im gleichen 

Zeitraum von 1.218 auf 1.808. Hinzu kam ein Zuwachs des Busbestandes mit Wasserstoffantrieben 

von 70 (2022) auf 136 (2025). Gleichwohl liegt der aktuelle Anteil des Bestandes von Fahrzeugen 

mit Wasserstoffantrieben bei sehr geringen Werten, d.h. 0,004 % bei Pkw, 0,016 % bei Bussen 

sowie 0,008 % bei Lkw und Zugmaschinen (KBA 2022, 2025). Demgegenüber ist der Wasserstoff-

verbrauch im Wärmesektor bislang nur in wenigen Pilotprojekten zu beobachten (Klaas et al. 

2024). 

Abbildung 4-9:  Wasserstoffverbrauch in Deutschland 

Quelle: Klaas et al. (2024), Fortschreibung mit Berechnungen und Schätzungen des Öko-Instituts. 

Aktuelle Erzeugung von Elektrolyse-Wasserstoff 

278. Neben der Produktion von grauem Wasserstoff findet in Deutschland bereits eine ς bislang 

noch geringe ς Erzeugung von Wasserstoff mittels Elektrolyse statt. Dabei wird mit Hilfe von elekt-

rischem Strom Wasser in Sauerstoff und Wasserstoff aufgespalten. Für die Herstellung von 

klimaƴŜǳǘǊŀƭŜƳ όαƎǊǸƴŜƳάύ ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ƛǎǘ ŜƴǘǎŎƘŜƛŘŜƴŘΣ Řŀǎǎ ŘŜǊ {ǘǊƻƳ ŀǳǎ ŜǊƴŜǳŜǊōŀǊŜƴ vǳŜƭπ

len stammt. 
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279. 5ƛŜ 9ƴǘǿƛŎƪƭǳƴƎ ŘŜǊ ƛƴǎǘŀƭƭƛŜǊǘŜƴ 9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜƪŀǇŀȊƛǘŅǘ ǎƻǿƛŜ ŘŜǊ ŘŀǊŀǳǎ ŀōƎŜƭŜƛǘŜǘŜƴ Iі-Er-

zeugungsmengen ist in Abbildung 4-10 dargestellt. Grundlage sind die jeweils zum Bilanzstichtag 

ό5ŜȊŜƳōŜǊ нлнмΣ Wǳƭƛ нлннΣ Χύ ǾŜǊǀŦŦŜƴǘƭƛŎƘǘŜƴ 5ŀǘŜƴ ǳƴŘ !ōǎŎƘŅǘȊǳƴƎŜƴ ŀǳǎ ŘŜǊ Iн-Bilanz des 

EWI (vgl. Klaas et al., 2024). Die Erzeugungsmengen wurden auf Basis der vorhandenen Elektroly-

sekapazitäten sowie Annahmen zu Wirkungsgrad, Volllaststunden und weiteren Einflussfaktoren 

ōŜǊŜŎƘƴŜǘΦ 5ŀ ƴƛŎƘǘ ōŜƪŀƴƴǘ ƛǎǘΣ ƻō ŀƭƭŜ 9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜǳǊŜ ŘƛŜ YǊƛǘŜǊƛŜƴ ŦǸǊ αƎǊǸƴŜƴά ²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦ ŜǊπ

ŦǸƭƭŜƴΣ ǿƛǊŘ ŘƛŜ 9ǊȊŜǳƎǳƴƎ ƘƛŜǊ ŀƭƭƎŜƳŜƛƴ ŀƭǎ α9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜ-²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦά ōŜȊŜƛŎƘƴŜǘΦ 

280. Laut EWI & BET (2025) befinden sich mit Stand Juni 2025 Elektrolyseprojekte mit einer ku-

mulierten Kapazität von 1.200 MWel im Bau oder haben eine Final Investment Decision (FID) 

erreicht (IEA 2025a mit Stand September 2025: 1.315 MWel). Demgegenüber sind bislang lediglich 

160 MWel tatsächlich in Betrieb (nach EWI & BET 2025; IEA 2025a: 180 MWel). Das entspricht 

weniger als 2 % der im Rahmen der Fortschreibung der Nationalen Wasserstoffstrategie bis 2030 

angestrebten inländischen Elektrolysekapazität von 10 GW. Gleichwohl stellt dies einen Zuwachs 

von 49 MWel gegenüber August 2024 (Klaas et al. 2024) und von 94 MWel gegenüber Februar 

2024 (Sprenger et al. 2024) dar, was auf mehrere Inbetriebnahmen von Elektrolyseuren seitdem 

zurückzuführen ist. 

281. Nachdem die geschätzte Wasserstoffproduktion seit 2022 weitgehend stagnierte, ist im 

zweiten Halbjahr 2024 ein deutlicher Anstieg zu verzeichnen. Der zuvor sichtbare Rückgang zwi-

schen Februar 2023 und August 2023 erklärt sich vor allem durch die Verzögerung beim 24 MWel-

Projekt von Linde in Leuna, das ursprünglich Ende 2022 in Betrieb gehen sollte, bisher aber nicht 

umgesetzt wurde. Mit insgesamt 0,29 TWh Erzeugung im August 2024 deckt der Elektrolyse-Was-

serstoff lediglich rund 0,8 % der deutschen Wasserstoffnachfrage des Jahres 2023 ab. 
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Abbildung 4-10:  Installierte Leistung und Erzeugung von Elektrolyse-Wasserstoff in 

Deutschland 

Anmerkung: Es ist nicht bekannt, ob alle Elektrolyseure die Kriterien für grünen Wasserstoff erfüllen. Daher wird die Erzeu-

ƎǳƴƎ ŜƴǘǎǇǊŜŎƘŜƴŘ ŀƭǎ α9ƭŜƪǘǊƻƭȅǎŜ-²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦά ōŜȊŜƛŎƘƴŜǘ. 

Quelle: Klaas et al. (2024) und EWI & BET (2025). 

282. 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 erfolgte bisher im Auftrag eines privaten 

Energieversorgungsunternehmens (Klaas et al. 2024), wurde aber mit der H2Bilanz zum zweiten 

Halbjahr 2024 vorerst eingestellt. Eine grundlegende Verbesserung der Energiestatistik im Bereich 

Wasserstoff ist daher nach Auffassung der Expertenkommission dringend und auch zeitnah erfor-

derlich. Die Expertenkommission regt dabei eine Vorgehensweise an, in der Wasserstoff und 

Wasserstoffderivate als zwei zusätzliche Sekundärenergieträger-Spalten in die nationalen Ener-

ƎƛŜōƛƭŀƴȊŜƴ ŀǳŦƎŜƴƻƳƳŜƴ ǿŜǊŘŜƴ ǳƴŘ ŘŀƴŜōŜƴ ŜƛƴŜ {ŀǘŜƭƭƛǘŜƴōƛƭŀƴȊ α²ŀǎǎŜǊǎǘƻŦŦά 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 Differenzie-

rung nach erneuerbarem und CO2-armem Wasserstoff erfolgen und ggf. eine feiner aufgegliederte 

Verwendungsstruktur dokumentiert werden kann. Die notwendigen gesetzlichen Grundlagen für 

die entsprechenden Datenerhebungen sind mit der Energiestatistik-Verordnung Wasserstoff 

(EnStatWassV 2024) im Jahr 2024 geschaffen und sollten schnellstmöglich im o.g. Sinne genutzt 

werden.  
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Wasserstoff-Netze und -Infrastruktur 

283. Die planerische Entwicklung des Wasserstoff-Kernnetzes, dessen Genehmigung sowie die 

Schaffung eines pragmatischen Finanzierungmodells gehört zu den bisher deutlichsten Fortschrit-

ten im Bereich des Wasserstoffhochlaufs. Angesichts der absehbaren Mengenprobleme auf der 

Angebots- und Nachfrageseite (Fraunhofer IEG & ISI 2025) wird jedoch mit sehr hoher Wahr-

scheinlichkeit und bereits relativ kurzfristig eine zeitliche Streckung der Umsetzung des 

Wasserstoff-Kernnetzes notwendig werden. Die bisher vorgesehenen Inbetriebnahmezeitpunkte 

(vgl. Abbildung 4-11) verdeutlichen, dass es hier zu räumlichen Ungleichgewichten bei der Infra-

strukturverfügbarkeit kommen kann bzw. wird. Zu den weiterbestehenden Defiziten im Bereich 

der Wasserstoffinfrastrukturen gehören zielführende Regelungen in den Bereichen des Netzan-

schlusses sowie der Verteilnetzinfrastrukturen zum Anschluss von (Groß-)Verbrauchern sowie die 

bisher nicht vorhandenen (und auch auf der Förderseite nicht weiterverfolgten) Betankungsstruk-

turen für den Schwerlast-Ferngüterverkehr. 

Abbildung 4-11:  Genehmigtes Wasserstoff-Kernnetz nach Art der Maßnahmen und Jahren 

der geplanten Inbetriebnahme 

Quellen: Öko-Institut auf der Grundlage von BNetzA (2025). 












































































































































































































































































































































































































































































































































































