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Stellungnahme

Im Rahmen der Neufassung der Netzentgeltsystematik im Kontext von AgNes hat die Bundesnetzagentur (BNetzA) in
ihren Orientierungspunkten zu Einspeisern konkrete Vorschléage fiir die Beteiligung von Erzeugern an der Finanzierung
der Netzkosten und zur Setzung von Anreizen fiir ein netzdienliches Verhalten gemacht.

Konkret sind folgende Komponenten vorgesehen:

e Baukostenzuschuss fiir Einspeiser: Einmalige Zahlung eines Baukostenzuschusses (BKZ) bei Netzanschluss
entsprechend der vertraglichen Netzanschlusskapazitat

o Kapazitatspreis: Jahrliche Zahlung entsprechend der vertraglichen Netzanschlusskapazitat (Abweichung zum
Grundmodell fur Verbraucher)

e  Verzicht auf AP1 und AP2: Keine Einflihrung von Arbeitspreisen mit Finanzierungswirkung (AP1, AP2)

e Dynamische Entgeltkomponente: Einfiihrung eines vorzeichengerechten dynamischen Arbeitspreises (AP3) zur
Reflexion der Engpassmanagementkosten (ahnlich zu Dynamisierung fiir Verbraucher und Speicher)

FolgendermaRen méchten die vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber (4UNB) Stellung nehmen:

¢ Finanzierungsbeitrag von Erzeugern gewiinscht: Erzeuger verursachen mit Netzanschluss und Betrieb
generell Kosten in den Stromnetzen. Insbesondere der lastferne Zubau von erneuerbaren Energien ist
allgemein ein Treiber der Netzkosten, bezogen auf Netzausbau, Netzverluste und Regelenergie. Sofern der
Netzausbau nicht mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien mithalten kann, entstehen zudem
Engpassmanagementkosten. Derzeit werden Einspeiser an diesen Kosten nicht beteiligt und kénnen die
Stromnetze unentgeltlich nutzen. Eine Beteiligung der Erzeuger an den Netzkosten kann dazu beitragen, die
Kosten des Stromsystems verursachungsgerechter zu verteilen, Verbrauchernetzentgelte dadurch zu senken
und insbesondere in einspeisestarken Netzgebieten zusatzliche Einnahmen zur Finanzierung des Netzausbaus
zu erhalten.

e Finanzierungsbeitrag von Erzeugern herausfordernd: Arbeitsentgelte fir Erzeuger werden in das
Gebotsverhalten an den Strommarkten eingepreist und wirken verzerrend auf den europaischen Stromhandel.
Weitestgehend werden sie an die deutschen Verbraucher weitergereicht, sodass die breitere
Finanzierungsbeteiligung und die daraus resultierende Netzentgeltreduktion schlussendlich kaum zu einer
Netto-Entlastung der Verbraucher flihrt. Kapazitats- oder Leistungsentgelte werden hingegen in das
Gebotsverhalten im Rahmen von Forderungen (z.B. EEG, Kapazitatsmarkt) eingepreist. Ist dies nicht mdglich,
so reduziert das die Erldse der Betreiber und kann nétige Neuinvestitionen hemmen bzw. zur Stilllegung von
Anlagen fuhren. Unsichere Rahmenbedingungen hinsichtlich der Hohe der Komponenten werden zudem in das
Gebotsverhalten als Risikoaufschlag eingepreist und reduzieren die volkswirtschaftliche Effizienz. Durch EU-
Regelungen zur maximalen Héhe von Einspeiseentgelten sind der Finanzierungsbeteiligung von Einspeisern
zudem enge rechtliche Grenzen gesetzt.

e Einspeise-BKZ verursachungsgerecht: Der BKZ dient der (Teil-)Finanzierung des Netzausbaus und
-verstarkung. Zusétzliche Funktion ist die Steuerung der Anschlussleistung zur Vermeidung von
Uberdimensionierung. Ein BKZ ist eine sachgerechte Méglichkeit, Einspeiser an der Finanzierung des
Netzausbaus zu beteiligen. Ein BKZ muss dabei von Anlagen bei Netzanschluss oder Leistungserhéhungen
bezahlt werden. Kapazitaten von bestehenden Anschlissen sind folglich ausgenommen. Der BKZ kann —
analog dem BKZ fiir Lasten — als einmalige und eine am Leistungs-/ Kapazitatspreis orientierte pauschalierte
GréBe in die Investitionskalkulation eingepreist werden. Analog zu den Verbrauchern halten die 4UNB auch fiir
Erzeuger eine regionale Differenzierung des BKZ fir sinnvoll. Der Einspeise-BKZ sollte dabei nach

1 Einspeisenetzentgelte - Orientierungspunkte der BNetzA im Festlegungsverfahren AgNes (Stand: Februar 2026)
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transparenten Kriterien erhoben werden. Aus der regionalen Differenzierung soll sich eine gewisse
Steuerungswirkung hin zu netzdienlicheren Standorten ergeben. Das kénnte z. B. durch eine Berechnungslogik
mit dem Kriterium der Auswirkungen auf das Engpassvolumen erreicht werden. Der Einspeise-BKZ sollte
entsprechend eingeflihrt werden.

e Kapazitatspreis mit Nebenwirkungen (4 — 7 €/kW): Dem Einspeisenetzentgelt sind durch die EU-Cap enge
Grenzen gesetzt. Da ein Kapazitatsentgelt keine Wirkung auf die Grenzkosten hat, wiirde ein solches meist
nicht in die Gebote am Strommarkt eingepreist werden. Anlagen in Férderregimen kénnen diese Kosten durch
héhere Gebote haufig weitergeben, bei den Gbrigen Anlagen wirkt der Kapazitatspreis hingegen erldssenkend.
Anlagen mit sehr niedrigen Volllaststunden (z.B. Gas-Peaker-Kraftwerke fir Dunkelflauten) kénnen die Kosten
nur Uber wenige Betriebsstunden refinanzieren. Bei Post-EEG-Anlagen wird die Wirtschaftlichkeit durch ein
entsprechendes Entgelt reduziert, sodass ein friherer Rickbau dieser Anlagen begunstigt werden kann.
Auswirkungen bestehen auch auf Neuanlagen ohne Fdérderung. Insgesamt kann ein Kapazitatspreis somit
investitionshemmend wirken, insbesondere, wenn das Entgeltniveau nicht abgeschatzt werden kann. Um diese
Faktoren abzuschwachen ware ein gestaffelter Kapazitatspreis in Abhangigkeit der Volllaststunden denkbar.
Unterschiedliche Regelungen in verschiedenen EU-Mitgliedsstaaten erzeugen auRerdem Herausforderungen.
Die 4UNB verschlieRen sich einem Kapazitatsentgelt nicht, die Einfiihrung miisste jedoch maRvoll erfolgen und
die benannten Risiken angemessen berucksichtigen.

e Dynamisches Entgelt mit hohen Spreads problematisch: Ein dynamisches Netzentgelt mit groRen Spreads
soll Auswirkungen auf den Dispatch von Erzeugern in jeder Engpasssituation nehmen. Anlagen vor dem
Engpass sollen ihre Einspeisung aufgrund des erléssenkenden Entgelts reduzieren, Anlagen hinter dem
Engpass hingegen ihre Einspeisung erhdhen. Diese gewilnschte vollumfangliche Wirkung auf die
Engpasssituation lasst sich mit dem Instrument eines dynamischen Netzentgeltes jedoch nicht effektiv und
effizient erreichen. Neben Herausforderungen bei der korrekten Prognostizierbarkeit von Engpassen sollen bei
Vorliegen eines Engpasses meist nur Teile der Erzeugung in einer Region zur Abregelung angereizt werden.
Da Erzeuger gleichen Typs haufig sehr ahnliche Grenzkosten aufweisen, lassen sich die Anlagen jedoch nicht
prazise adressieren. Die Wirkung ist zudem abhangig vom Preisniveau an den Strommarkten. Sofern sich dort
ein anderes Preisniveau einstellt, als bei Entgeltverdffentlichung angenommen wurde, so kann sich leicht eine
unerwunschte Wirkung einstellen. Zusatzlich hat ein hohes dynamisches Netzentgelt groRe Auswirkung auf
Erldse von Einspeisern. Bei Anlagen vor systematischen Engpassen wird ein groRer Teil der Erlése
abgeschopft, Anlagen hinter systematischen Engpassen generieren hingegen Windfall-Profits. Diese
Auswirkungen dirfen sowohl fiir Bestandsanlagen, sofern diese beteiligt werden sollen, als auch fir
Neuanlagen nicht unterschatzt werden. Je groRRer die Spreads eines dynamischen Netzentgeltes, desto groRer
die Auswirkungen auf die Erlése und dartiber hinaus auf den EU-Stromhandel. Sofern haufig die gewlinschte
Engpasswirkung erzielt werden soll, sind diese Auswirkungen auch groRer als bei alternativen Instrumenten.
Deshalb sollte auf ein dynamisches Netzentgelt mit grolen Spreads verzichtet werden.

e Alternative Instrumente fiir Engpassmanagement: Durch ein dynamisches Netzentgelt fiir Erzeuger kann
sich aufgrund der oben beschriebenen Aspekte keine ausreichend grofe und gesicherte Wirkung auf
Netzengpasse ergeben. Da ein dynamisches Netzentgelt auch die beiden zentralen Herausforderungen im
Engpassmanagement (Spitzen-Redispatch und kurzfristige Befunde) nicht mit der erforderlichen Prazision und
Sicherheit adressieren kann, sind weitere Reformen im Engpassmanagement und die Umsetzung zusatzlicher
Marktdesign-Konzepte unabhangig von der Einfihrung dynamischer Netzentgelte nétig. Die Umsetzung dieser
MaRnahmen muss Prioritat haben.

e Geringes dynamisches Netzentgelt kann Abschaltreihenfolge beeinflussen: Denkbar wére hingegen ein
dynamisches Netzentgelt zur Steuerung der Abschaltreihenfolge. Bei Strompreisen um 0 €/MWh werden
Anlagen zukinftig unabhangig von ihrem Standort eher zuféallig vom Netz gehen. Ein geringes dynamisches,
vorzeichengerechtes Netzentgelt im niedrigen einstelligen Bereich konnte zukinftig Anreize setzen,
netzdienliche Abschaltungen vorzunehmen und damit in den betroffenen Zeiten Redispatch einzusparen. Die
tatsachliche Wirksamkeit dieses Ansatzes sollte jedoch noch vertieft untersucht werden.
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e Dynamische Komponente mit hohem Umsetzungsaufwand und Finanzierungsrisiken: Die Einflihrung
eines dynamischen Netzentgelts fir Erzeuger ware in der gesamten Branche mit einem sehr hohen Aufwand
verbunden. Auf Seiten der UNB ware die Erstellung und Veréffentlichung eines Engpasssignals ebenso wie die
Abrechnung und Walzung der Netzentgelte aufwandig. Aus der dynamischen Komponente resultieren zudem
erhebliche finanzielle Risiken und Zusatzaufwande. Wir verweisen an dieser Stelle auf unseren
Konsultationsbeitrag zu dynamischen Netzentgelten?.

Aus Sicht der 4UNB ist eine Beteiligung von Einspeisern grundsétzlich sachgerecht. Jedoch miissen negative
Auswirkungen auf die europaischen Strommarkte wie auf zukulnftige Investitionen in Erzeuger vermieden werden. Es
bleibt offen, ob der erwartete Nutzen den hohen Aufwand rechtfertigt. Dies sollte bei der Ausgestaltung der zukiinftigen
Netzentgeltstruktur beachtet werden.

2 4UNB-Konsultationsbeitrag Dynamische Netzentgelte (Stand: Februar 2026)
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Anlage zur Stellungnahme

1. Bisherige Entwicklungen

Der steigende Anteil erneuerbarer Energien und die damit verbundene rdumliche Entkopplung von Erzeugung und
Verbrauch sind Treiber fir einen deutlichen Ausbau der deutschen Stromnetze. Wahrend friiher grof3e, verbrauchernahe
Kraftwerke, die auf hohen Netzebenen angeschlossen wurden, den Uberwiegenden Teil der Stromerzeugung
bereitstellten, werden diese zunehmend durch zahlreiche dezentrale Anlagen ersetzt, welche ihre Standortwahl vom
lokalen Dargebot erneuerbarer Energien abhangig machen. Diese Anlagen liegen haufig weit entfernt von den grof3en
Lastzentren.

Insbesondere bei Windkraftanlagen findet eine Ansiedlung gré3tenteils im nérdlichen Teil Deutschlands statt, sodass ein
Nord-Siid-Gefélle entsteht und Windstrom (iber weite Strecken transportiert werden muss. Zwar kann durch Photovoltaik
und andere dezentrale Erzeugung zunehmend lokale Deckung entstehen, sodass die Mengen, die aus dem
Ubertragungsnetz entnommen werden, in den letzten Jahren gesunken sind. Insbesondere bei einer hohen
Windeinspeisung treten jedoch neue Spitzen im Transportbedarf auf. Um diese neuen strukturellen Anforderungen zu
erflllen, missen die deutschen Stromnetze, allen voran die Ubertragungsnetze, ausgebaut werden. Die oben
beschriebene tiefgreifende Veranderung der Erzeugungslandschaft in Deutschland ist dabei ein wesentlicher Treiber3.
Eine Finanzierungsbeteiligung von Erzeugern an den Netzkosten (insbesondere den Kosten fiir Netzausbau) ist deshalb
im Grundsatz verursachergerecht und damit angemessen.

Der nétige Netzausbau konnte in den vergangenen Jahren nicht im gleichen Tempo wie der Ausbau erneuerbarer
Energien voranschreiten. Dies fihrt zu zunehmenden Netzengpassen, die durch Engpassmanagement behoben werden
mussen. Bei Auftreten entsprechender Engpasse werden Erzeuger im Rahmen der sogenannten Redispatch-Prozesse
durch den UNB angewiesen, ihre Fahrweise anzupassen. Erzeuger vor einem Netzengpass miissen ihre Leistung
reduzieren, wahrend Erzeuger hinter einem Engpass im gleichen MaRe die Anweisung erhalten, ihre Leistung zu
erhohen. Durch die symmetrische Anforderung werden negative Auswirkungen auf das Systemgleichgewicht vermieden.
Fir die entgangenen Erldse (Abregelung) bzw. fir die zusatzlichen Ausgaben (Erhéhung) werden die Anlagenbetreiber
heute vollumfanglich kostenbasiert entschadigt. Die daraus resultierenden Kosten in Milliardenhéhe werden Uber die
Netzentgelte von den Verbrauchern getragen.

Zur Begegnung der zukiinftigen Herausforderungen im Engpassmanagement, welche die 4UNB bereits in ihrem
Konsultationsbeitrag zu dynamischen Netzentgelten dargestellt hatten*, muss Uber weitreichende Konzepte diskutiert
werden, die einem netzschadlichen Verhalten der Marktteiinehmer sowohl bereits vor Beginn der
Engpassmanagementprozesse, als auch kurz vor Erbringungszeitpunkt vorbeugen. Vor diesem Hintergrund werden
derzeit verschiedene Reformanséatze diskutiert. Dazu gehoért unter anderem der Vorschlag der BNetzA fir ein
dynamisches Einspeisenetzentgelt im Rahmen der Orientierungspunkte zu Erzeugernetzentgelten, welcher eine
Finanzierungsbeteiligung an den Engpassmanagementkosten vorsieht und durch eine Internalisierung der
Engpassmanagementkosten zudem ein netzdienliches Verhalten sicherstellen soll.

3 Weitere Treiber stellen beispielsweise der zu erwartende Anstieg des Strombedarfs, insbesondere im Zuge der
Sektorenkopplung, sowie die zunehmende européische Integration der Energieméarkte dar.

4 4UNB-Konsultationsbeitrag Dynamische Netzentgelte (Stand: Februar 2026), u.a. S. 5, 6
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Die 4UNB médchten in diesem Beitrag ihre Uberlegungen und Einschatzungen zu méglichen Ausgestaltungsoptionen von
Einspeisenetzentgelten darlegen. Aus Sicht der 4UNB sollte ein zukiinftiges Einspeiseentgelt einen gewissen
Finanzierungsbeitrag der Erzeuger sicherstellen, ohne gleichzeitig den Ausbau erneuerbarer Energien zu hemmen und
die Investitionssicherheit unnétig stark zu beeintrachtigen. Uber die Netzentgeltreform hinaus miissen weitere Konzepte
zur Gewabhrleistung eines netzdienlichen Verhaltens von Marktteilnehmern rechtlich verankert werden, sodass die
Prozesse im Engpassmanagement auch zukiinftig fiir die UNB beherrschbar bleiben und das hohe Niveau an
Versorgungssicherheit in Deutschland aufrechterhalten werden kann.

2. Finanzierungsbeteiligung durch Baukostenzuschuss

Der Baukostenzuschuss (BKZ) wird derzeit bereits flir Verbraucher bei neuen Netzanschlissen oder bei Erhéhungen
der Netzanschlusskapazitat erhoben, um diese an den Kosten durch den ausgeldsten Netzausbaubedarf zu beteiligen.
Eine Erhebung des BKZ bei Erzeugern kann zukinftig auch eine gewisse Finanzierungsbeteiligung leisten. Im Weiteren
hat der BKZ die zusétzliche Funktion einer Steuerung der Anschlussleistung zur Vermeidung von Uberdimensionierung.
Dies ist gerade im Hinblick auf die knappen Anschlusskapazitdten notwendig. Mit einer regionalen Differenzierung
ermdglicht er auch eine netzdienliche Steuerungsmdglichkeit bei der Ansiedelung von Erzeugern.

Anders als bei einem klassischen Netzentgelt zur Finanzierungsbeteiligung wird der Baukostenzuschuss jedoch
ausschlief3lich bei Neuanlagen oder Erhdhungen der Netzanschlusskapazitat erhoben. Aus Netzbetreibersicht resultiert
daraus, dass sich Bestandsanlagen nur bei Erhéhungen an den Netzkosten beteiligen und Erlése zur Finanzierung
geringer ausfallen. Aus Erzeugersicht kann der BKZ jedoch fiir neue Anlagen in die Kostenkalkulation eingeplant werden
und es muss, anders als beim Netzentgelt, bei einem Einspeise-BKZ nicht Uber Regelungen zum Bestandsschutz
diskutiert werden. Der positive Finanzierungs- und Steuerungsbeitrag eines Einspeise-BKZ ist unstrittig, sodass die
4UNB einer Einfiihrung eines Einspeise-BKZ grundsétzlich positiv gegeniiberstehen. Zu beriicksichtigen ist allerdings,
dass geférderte Neuanlagen voraussichtlich einen Einspeise-BKZ in die Gebote fiir eine EEG-Forderung bzw. eine
Forderung Uber den Kapazitatsmarkt einpreisen.

Ein Einspeise-BKZ kann zudem grundsatzlich bei regional differenzierter Ausgestaltung gewisse Anreize fir eine
Standortsteuerung setzen. Wird der BKZ in Gebieten mit einem geringeren Anteil an Erzeugungsleistung abgesenkt, so
liegen die Investitionskosten fur neue Erzeuger in diesen Gebieten niedriger als in anderen Regionen. Damit entsteht
prinzipiell ein finanzieller Anreiz fir Anlagenprojektierer, sich an diesen Orten anzusiedeln. Entsprechende Orte mit
geeignetem Potenzial an Erneuerbaren Energien sind jedoch insgesamt begrenzt. Darliber hinaus stellen sich Fragen
zur Verfugbarkeit von NetzanschlUssen, geeigneten Flachen und Akzeptanz in der Bevdlkerung. Diese nicht-monetaren
Faktoren haben ebenfalls grofle Auswirkungen auf derzeitige Ansiedlungen und limitieren den Ausbau in bestimmten
Regionen. Selbst bei Standortanreizen iber einen Einspeise-BKZ wirken diese Faktoren weiterhin hemmend und kdnnen
die gewlinschte Steuerungswirkung konterkarieren. Sofern das politische Ziel fiir eine netzdienlichere Ansiedlung von
Erzeugern besteht, so wird es lber einen Einspeise-BKZ hinaus deshalb weitere Malnahmen brauchen.

Wird ausschliefllich der Einspeise-BKZ auf Ebene der Q.NB regional differenziert, so ergibt sich nur eine begrenzte
Steuerungswirkung auf die systematischen Engpasse im Ubertragungsnetz. Die nachfolgende Grafik stellt dar, welcher
Anteil der Erzeugungsleistung bei Wind Onshore bzw. Photovoltaik in den hdchsten Netzebenen installiert ist:
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Die Umspannebene H6S/HS wurde vereinfacht den UNB zugerechnet, tatsachlich ist diese teils Eigentum der VNB

Daran wird deutlich, dass der grofdte Teil der Erzeugung von Wind Onshore und Photovoltaik in den Netzebenen des
Verteilnetz installiert ist. Soll der Einspeise-BKZ uber einen Standortanreiz fir diese Technologien einen Beitrag zur
Reduzierung systematischer Engpasse im Ubertragungsnetz leisten, miissten die unterlagerten VNB die regional
differenzierten BKZ aus dem Ubertragungsnetz iibernehmen und analog auch fiir ihre Anschlussnutzer anwenden.

Da die Netzanschlusskapazitaten und insbesondere die Verfligbarkeit von Schaltfeldern in der kurzen bis mittleren Frist
eine knappe Ressource im Ubertragungsnetz darstellen, erwarten die 4UNB eine haufigere Ansiedlung komplexer
Mischanlagen, die sich ein Schaltfeld teilen (Uberbauung, Cable Pooling, Einbindung zuséatzlicher Speicher). Ein
einheitlicher BKZ fur alle Einspeiser, analog zum Lasten-BKZ, wirde eine BKZ-Ermittlung auch fur diese
Anschlusskonzepte vereinfachen.®

Netzbetreiber und der Anlagenbetreiber koénnen eine anschlussseitige Begrenzung der maximalen
Wirkleistungseinspeisung in das Netz vereinbaren (flexible Netzanschlussvereinbarung). Die Einhaltung der
Wirkleistungsbegrenzung ist durch den Anlagenbetreiber jederzeit durch geeignete technische Malinahmen
sicherzustellen. Die Wirkleistungsbegrenzung kann auch auf einzelne Zeitfenster beschrankt sein und in ihrer Hohe je
Zeitfenster variieren. Die ErmaRigung des BKZ bei Abschluss einer flexiblen Netzanschlussvereinbarung (Flexible
Connection Agreement, FCA) mit Begrenzung halten wir fir sachgerecht. Die Absenkung sollte fir alle Netzbetreiber
nach einem einheitlichen Schema diskriminierungsfrei erfolgen.

3. Finanzierungsbeteiligung durch Kapazitatspreis

Erzeuger verursachen mit Netzanschluss und -betrieb generell Kosten in den Stromnetzen. Derzeit werden Einspeiser
an diesen Kosten nicht beteiligt und kénnen die Stromnetze kostenfrei nutzen. Eine Beteiligung scheint den 4UNB fur
die Neuordnung der Netzentgelte jedoch mit Blick auf die Kostenreflexivitdt angemessen.

Uber das Ziel einer Finanzierungsbeteiligung hinaus kénnen Erzeugernetzentgelte mit Finanzierungsfunktion auch
weitere positive Aspekte einer sachgerechten Kostenteilung mit sich bringen. Sowohl im Ubertragungs-, als auch im
Verteilnetz haben sich aufgrund des regional unterschiedlich starken Ausbaus von Erneuerbaren Energien (EE,

5 Fiir den rechtssicheren Netzanschluss dieser komplexen Mischanlagen an das Ubertragungsnetz miissen aus unserer
Sicht der 4UNB dariiber hinaus noch weitere rechtliche und regulatorische Fragen geklart werden.

7
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insbesondere Wind) die Netzentgelte unterschiedlich entwickelt. In EE-starken Regionen stiegen die Netzkosten deutlich
starker als in EE-schwachen Regionen.

Finanzierungsbeteiligung begrenzt

Hinsichtlich der Ausgestaltung von Einspeisenetzentgelten sind der BNetzA durch die Europaische Union enge Grenzen
gesetzt®. Erzeugerentgelte sind dadurch auf eine maximale Hohe von 0,5 €/ MWh gedeckelt, jedoch kénnen Kosten fiir
Systemdienstleistungen und Netzverluste auf diesen Betrag aufgeschlagen werden. Auf Basis der Berechnungen der
BNetzA” kdnnte dieser Betrag auf durchschnittlich 3,7 €/ MWh erhoht werden.

Verglichen zur Belastung von klassischen Verbrauchern ist dieser Betrag jedoch weiterhin sehr gering. Im Jahr 2026
zahlen diese im Ubertragungsnetz bei mittleren Volllaststundenzahlen durchschnittliche Netzentgelte von ca. 25 €/ MWh
(Darstellung je nach Volllaststundenzahl in der folgenden Grafik).
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Annahmen basierend auf dem Preisblatt der 4UNB 2026, Berechnungen fur
H8S-Ebene.

Im Verteilnetz sind die Netzentgelte meist nochmals deutlich héher, sodass der Unterschied im Finanzierungsbeitrag von
Erzeugern und Verbrauchern nochmals grofer wird.

Die Obergrenze fiir Erzeugernetzentgelte gilt dabei nach Einschatzung der 4UNB als Durchschnittswert fiir die Summe
aller Anlagen Uber ein gesamtes Jahr. Einzelne Anlagen diirfen also mit Entgelten tiber der Obergrenze belastet werden,
solange dies durch andere Anlagen auf Jahressicht ausgeglichen wird. Dies lasst einige Gestaltungsspielraume bei der

6 Die entsprechenden Vorgaben werden in der EU-Verordnung 838/2010 gemacht und gelten nur fur das
Ubertragungsnetz, die EU-Kommission empfiehlt eine &hnliche Auslegung allerdings auch fiir die Verteilnetze.

7 Einspeisenetzentgelte - Orientierungspunkte der BNetzA im Festlegungsverfahren AgNes (Stand: Februar 2026),
S. 15; Annahme von Stromverbrauch von 500 TWh und Einnahmen von 1,8 Mrd € durch Erzeuger, Engpassmana-
gementkosten nicht berlcksichtigt.



https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/PDF/?uri=CELEX:32010R0838
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konkreten Auspragung von Erzeugerentgelten. Der in der oberen Grafik dargestellte maximal mégliche durchschnittliche
Finanzierungsbeitrag muss sich also nicht in dieser Form fir alle Anlagen einstellen.

Entsprechend der Berechnungen der BNetzA ergibt sich unter Berlcksichtigung heutiger Kosten eine
Finanzierungsbeteiligung der Erzeuger von ca. 1,8 Mrd. €, aus welcher fir die einzelnen Anlagenbetreiber ein
Kapazitatsentgelt von 4 — 7 €/kW resultieren wirde. Die nachfolgende Grafik (links) zeigt, dass die Finanzierungs-

beteiligung von Erzeugern damit eher gering bliebe. Sie wirden nur ca. 5 % der jahrlichen Netzkosten in Deutschland
tragen.

Der Finanzierungsanteil von knapp 5 % stellt zudem die Obergrenze dar. Sofern fir Bestandsanlagen der

Vertrauensschutz greift und zumindest fir einige Jahre auf die Vereinnahmung der Finanzierungskomponente verzichtet
wird, so wird sich der obige Finanzierungsanteil frihestens nach Auslaufen aller Ausnahmeregelungen voll einstellen®.
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In der obigen Abbildung (rechts) wird die mdgliche finanzielle Belastung eines Erzeugers durch das Einspeiseentgelt
zudem mit der Belastung durch einen Einspeise-BKZ verglichen. Dort wird deutlich, dass zumindest im Ubertragungsnetz
der BKZ Uber eine Dauer von 20 Jahren zu einer ahnlichen Belastung wie das Einspeiseentgelt fihren kann. Die
Einnahmen sind allerdings nicht direkt vergleichbar. Denn zum einen wird beim BKZ auch eine Absenkung unter
bestimmten Bedingungen (netzdienliches Verhalten oder standortspezifisch) diskutiert und zum anderen gilt der BKZ nur
fur Neuanlagen oder Anlagen, fiir die eine Erhdhung der Netzanschlusskapazitat angefragt wird.

In Anbetracht des vergleichsweise geringen Finanzierungsbeitrags aus dem Einspeiseentgelt sollte kritisch geprift
werden, ob der Aufwand fir die Einfihrung des Einspeiseentgelts mit Finanzierungsfunktion einem angemessenen
Nutzen gegenlbersteht.

Wirkung des Kapazitidtspreises

Als Finanzierungskomponente soll nach aktuellen Vorstellungen der BNetzA ausschlieRlich ein Kapazitatspreis
eingefuhrt werden, auf die zur Finanzierung dienenden Arbeitspreise (AP1, AP2) soll hingegen vollstandig verzichtet
werden.

Anders als ein Arbeitspreis hat ein jahrlich zu zahlendes Kapazitatsentgelt nur geringe Auswirkungen auf die Grenz-
kosten eines Kraftwerks. Kapazitatsbasierte Entgelte wirken damit primar als Fixkostenbestandteil und gehen nicht

8 Alternativ ware es zur Herstellung der Finanzierungswirkung auch denkbar, die Belastung fiir die nicht-
ausgenommenen Einspeiser hdher anzusetzen, was sich im Mittel ausgleichen und EU-rechtskonform sein kénnte.
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unmittelbar in die kurzfristigen Grenzkosten der Stromerzeugung ein. Dadurch beeinflussen sie das Gebotsverhalten der
Erzeuger in den kurzfristigen Strommarkten kaum und vermeiden Verzerrungen der Merit-Order sowie unerwinschte
Effekte im europaischen Stromhandel. Gleichzeitig kann ein Kapazitdtsentgelt eine planbare und transparente
Beteiligung der Erzeuger an den Netzkosten ermdglichen. Da Erzeuger die h6heren Kosten durch das Kapazitatsentgelt
an den kurzfristigen Strommarkten kaum an Abnehmer weitergeben konnen, sinken dadurch die Netto-Erlose der
betroffenen Erzeuger.

Sofern ein Kapazitatspreis eingeflihrt wird, miissen potenzielle Investoren die dafiir jahrlich anfallenden Kosten in ihre
Kalkulation einbeziehen. Je nachdem, ob es sich dabei um eine Neuanlage oder eine Bestandsanlage handelt und je
nachdem, ob die Anlage innerhalb einer staatlichen Forderstruktur zugebaut wird, oder sich frei am Markt refinanzieren
muss, ergeben sich daraus unterschiedliche Implikationen:

¢ Neuanlagen in Férderregimen: Bei Anlagen, im Rahmen von Forderregime (z.B. EEG, KWKG, Kapazitatsmarkt)
zugebaut werden sollen, werden Betreiber diese Kosten in ihre Gebote einpreisen und zukiinftig entsprechend zu
hdheren Fordersatzen bieten. Bei einem einheitlichen Kapazitatspreis in Deutschland ist damit zu rechnen, dass alle
Akteure dies im gleichen Male tun werden. Damit steigt der jahrliche Fordersatz um den zu erwartenden
Kapazitatspreis. Sofern in den jeweiligen Férderregimen Preisobergrenzen bestehen, sollten diese sinnvollerweise
entsprechend angehoben werden. Ansonsten kénnten Anlagen mit ihrem Gebot nicht mehr zum Zuschlag kommen
und der Zubau entsprechend nicht erfolgen. Generell werden die Kosten flir das Kapazitatsentgelt im beschriebenen
Fall auf die Fordermittelgeber (meist Bundeshaushalt) gewalzt und schlussendlich von diesen getragen. Die
Entlastung der Verbraucher wird folglich weitestgehend durch den Fordermittelgeber finanziert.

e Bestandsanlagen im bestehenden Férderregimen: Bestandsanlagen bekommen meist Gber lange Zeitrdume einen
fixen Fordersatz garantiert. Wenn entsprechende Bestandsanlagen durch den Kapazitatspreis starker belastet
werden, kdnnen sie diese Kosten nicht einpreisen und weitergeben. Der Kapazitatspreis wirkt dann erléssenkend
fur den Anlagenbetreiber. Diese Betreiber hatten ihre Investitionen jedoch unter der Annahme von Erlésstabilitat
getatigt, weshalb die BNetzA diskutiert, ob hier Vertrauensschutz bestehen sollte.

e Neuanlagen ohne Férderregime: Der Zubau von Anlagen jenseits von Forderregimen erfolgt derzeit nur in
ausgewahlten Fallen. Da es fir PV-Anlagen mit einer Leistung > 30 MW im aktuellen EEG keine Forderung mehr
gibt, missen entsprechende groRe PV-Anlagen auRerhalb von Férderregimen zugebaut werden. Je nach Standort
werden zudem auch Windkraftanlagen marktlich zugebaut. In beiden Fallen wird der erzeugte Strom meist mittels
sog. PPAs (Power Purchase Agreement) langfristig vermarktet, um dadurch als Anlagenbetreiber ein hohes Niveau
an Sicherheit zu erhalten. In entsprechenden Projekten wird durch ein Kapazitatsentgelt die Renditeerwartung des
Anlagenbetreibers geschmalert. Eine Weitergabe ist aufgrund des hohen Kostendrucks kaum mdglich. Dies wirkt
sich damit voraussichtlich negativ auf den Zubau entsprechender Anlagen aus.

e Bestandsanlagen ohne Férderregime: Bestandsanlagen sind den steigenden Fixkosten durch den hdheren
Kapazitatspreis vollstdndig ausgesetzt. Bei diesen Akteuren besteht aus Sicht der BNetzA jedoch kein
Vertrauensschutz. Damit wirkt das Netzentgelt hier erldssenkend fur den Anlagenbetreiber. Sofern die
entsprechende Anlage nicht mehr kostendeckend betrieben werden kann (Betriebskosten mit Netzentgelten hoher
als Erlése am Strommarkt), werden entsprechende Betreiber eine Stilllegung der Anlage vornehmen. Diese
Herausforderung besteht nicht nur bei konventionellen Erzeugungsanlagen, sondern auch bei EEG-Anlagen, die
nach Ende des Forderzeitraums zwar weiter betriebsfahig sind, jedoch aus der Férderung fallen und damit keinen
Vertrauensschutz mehr genie3en. Die Rentabilitét, diese Anlagen als Post-EEG-Anlagen weiterzubetreiben, nimmt
ab.

Betrachtet man die Belastung durch den Kapazitatspreis, so gibt es dort groRere Unterschiede je nach Erzeuger. Zwar
ist der Preis pro kW identisch, jedoch kdnnen Anlagen mit einer hdheren Volllaststundenzahl diese Kosten auf eine
deutlich gréRere Energiemenge verteilen als Anlagen mit geringer Volllaststundenzahl. Damit ist die durchschnittliche
Belastung je kWh erzeugten Stroms stark unterschiedlich. Die nachfolgende Grafik stellt die Belastungssituation in
Abhangigkeit der Volllaststunden dar:
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Problematisch kann insbesondere die Kostentragfahigkeit von Anlagen mit geringen Volllaststunden werden. Dies gilt
insbesondere flir zwei Anlagengruppen:

Spitzenlastkraftwerke: Kraftwerke mit einer sehr niedrigen Zahl an Betriebsstunden miissen den Kapazitatspreis tber
eine sehr geringe Anzahl an Betriebsstunden refinanzieren. Dazu zahlen beispielsweise Gas-Peaker-Kraftwerke, die
insbesondere bei geringem Dargebot von Erneuerbaren Energien (Dunkelflaute) zum Einsatz kommen und eine
Systemunterdeckung verhindern. Aus der zusatzlichen, Uberdurchschnittich hohen Belastung durch das
Kapazitatsentgelt resultiert dann das Risiko, dass sich der Betrieb dieser Anlagen nicht mehr rentiert und die Anlagen
dauerhaft stillgelegt werden. Mit Blick auf Versorgungssicherheit sind diese Anlagen in kritischen Stunden jedoch von
einer hohen Bedeutung. lhr Wegfall wiirde zudem Preisspitzen in Dunkelflauten weiter erhéhen. Um diese
unerwilinschten Auswirkungen auf systemrelevante Flexibilitdtsoptionen zu vermeiden, kdnnten fiir solche Anlagen
spezifische Ausnahmeregelungen vorgesehen werden.

Photovoltaikanlagen: PV-Anlagen besitzen im Vergleich zu anderen Erzeugungstechnologien eher geringe
Volllaststunden (Standortabhangig, ca. 1.000 Stunden). Von einem entsprechenden Kapazitatsentgelt sind sie deshalb
Uberproportional stark betroffen. Nachdem grof3e Freiflachenanlagen nicht mehr EEG-geférdert werden, kdnnen Kosten
dort nicht weitergereicht werden. Durch eine Uberbauung von Netzanschliissen und eine Kopplung mit Batteriespeichern
kann die Zahl der Volllaststunden jedoch erhéht werden. Es muss jedoch analysiert werden, ob diese Bedingungen
ausreichen, um auch zukinftig einen marktlichen Zubau sicherzustellen.

Ein Kapazitatspreis wirkt also grundsatzlich an vielen Stellen investitionshemmend. Die Wirkzusammenhange missen
vor Einfihrung intensiv analysiert und abgeschatzt werden. Die folgende Tabelle gibt einen ersten Uberblick Uber das
Ausmal, in dem die Gestehungskosten durch ein entsprechendes Kapazitatsentgelt steigen konnten:
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Gestehungskosten ohne Belastung von Einspeisern Steigerung Gestehungskosten
Volllaststunden [h] | o entgelt [ct/kWh] durch Kapazitatspreis [ct/kWh] | durch Netzentgelte [%]

Wind Onshore min 1800 9.2 0,41 4%
Wind Onshore max 3200 4.3 0,23 5%
Wind Onshore mittel 2500 6,75 0,30 4%
Wind Offshore min 3200 10,3 0,23 2%
Wind Offshore max 4500 (5] 0,17 3%
Wind Offshore mittel 3600 7,9 0,21 3%
Photovoltaik min 935 6,9 0,80 12%
Photovoltaik max 1280 4,1 0,58 14%
Photovoltaik mittel 1105 55 0,67 12%

* Eigene Berechnungen auf Basis von Fraunhofer ISE: Stromgestehungskosten Erneuerbare Energien (Juli 2024)

Fir die Berechnung wurden jeweils drei Szenarien fiir Wind Onshore, Wind Offshore und Photovoltaik (Freiflache) je
nach Volllaststunden und Gestehungskosten bei einem angenommenen Kapazitatsentgelt von 7,44 €/kW?° betrachtet.
Darauf aufbauend kann durch einen Bezug auf die Volllaststunden eine Abschatzung vorgenommen werden, in welchem
Umfang die technologiespezifischen Gestehungskosten durch die Einfihrung eines Kapazitatspreis steigen. Wahrend
Wind-Offshore-Anlagen im Mittel mit einer Steigerung der Stromgestehungskosten von ca. 3 % und Wind-Onshore-
Anlagen mit ca. 4 % rechnen kénnen, steigen die Gestehungskosten bei Freiflachen-Photovoltaikanlagen im Mittel um
ca. 12 %. Sofern entsprechende Kosten nicht weitergegeben werden kénnen, wirden entsprechend die Renditen der
Anlagenbetreiber um diese Werte gemildert. Insbesondere bei Photovoltaik hatte dies entsprechend grof3e
Auswirkungen auf die Wirtschaftlichkeit von grofRen Anlagen, welche nicht mehr Gber das EEG geférdert werden.

Zur Abmilderung der Herausforderungen insbesondere bei Erzeugern mit geringen Volllaststunden kdnnte darliber
nachgedacht werden, ob fir Erzeuger mit niedrigen Volllaststundenzahl eine Absenkung des Kapazitatspreises moglich
ware. Denkbar ware beispielsweise eine Staffelung des Kapazitatspreises in Abhangigkeit der Volllaststundenzahl. Ein
solcher Ansatz wiirde den Kapazitatspreis in seiner Wirkung einem Arbeitspreis annahern, die Nachteile jedoch dampfen.

Vor diesem Hintergrund erscheint eine mafvolle Einflhrung eines Kapazitatspreises grundsatzlich vertretbar, sofern
gleichzeitig geeignete MaRnahmen zur Sicherung der Investitionsstabilitdit vorgesehen werden. Hierzu zahlen
insbesondere eine frilhzeitige und transparente Festlegung der Entgelthohe, um Planungssicherheit zu schaffen, wie
auch angemessene Regelungen fiir Bestandsanlagen.

Insgesamt kann ein moderat ausgestalteter Kapazitatspreis damit einen Beitrag zu einer verursachungsnaheren
Finanzierung der Netzkosten leisten. Er darf jedoch weder die Funktionsfahigkeit der Strommarkte beeintrachtigen noch
den Zubau von bendétigter Erzeugungskapazitat beeintrachtigen.

Sollte sich die BNetzA fiir eine Einfilhrung aussprechen, empfehlen die 4UNB eine Kopplung der gebuchten Kapazitét
an die Netzanschlusskapazitat. Sofern Anlagenbetreiber die Kapazitatszahlung vermeiden wollen, missten sie auch die
dazugehorige Netzanschlusskapazitat zurlickgeben und damit die Anlage tatsachlich dauerhaft stilllegen und auch den
dazugehdrigen Standort anschlieflend nicht anderweitig nutzen. Dies ware fir Betreiber in Anbetracht zukinftiger

9 Division des gemal BNetzA-Rechnung zu vereinnahmenden Betrags von 1.859 Millionen Euro durch die
angenommene installierte Erzeugungsleistung von 250 GW.
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Erlésmoglichkeiten am Standort unattraktiv und kénnte dazu beitragen, die problematische Stilllegung von Anlagen,
insbesondere Spitzenlastkraftwerken, zu vermeiden.

Weitere Hinweise:

e Juristische Unsicherheit: Aus Sicht der 4UNB ist unklar, welche Auswirkungen die Einfiinrung von Einspeise-
netzentgelten auf existierende Stromliefervertrage hat. Dies gilt sowohl fir PPAs, als auch fiir Futures. Die
zusatzliche Kostenbelastung muss von einem Akteur getragen werden. Sowohl fir eine Kostenlibernahme der
Produzenten als auch der Abnehmer gibt es grundsatzlich gute Griinde. Eine konkrete Regelung durch die BNetzA
wird fiir sinnvoll erachtet, um Unsicherheiten bei Marktteilnehmern zu vermeiden.

e Umgang mit Netzreservekraftwerken: Fiir die UNB ist unklar, inwiefern auch Netzreservekraftwerke in Zukunft von
der Zahlung von Netzentgelten betroffen sind. Sofern auch diese Kraftwerke in Zukunft entgeltpflichtig sind, mussten
Kosten, die nicht an die Abnehmer weitergegeben werden kénnen, von den UNB (ibernommen werden. Dies wiirde
die Kosten fiir die Vorhaltung der Netzreservekraftwerke und damit die Kosten fiir das Engpassmanagement
erhohen.

e Umgang mit Riickspeisung: Fiir die UNB ist unklar, ob auch unterlagerte Netzbetreiber ein Einspeiseentgelt in der
von der BNetzA vorgeschlagenen Form zahlen missen, wenn diese Netzbetreiber Mengen in das Ubertragungsnetz
einspeisen. Hier wird um Klarstellung gebeten.

e Gleiche Entgelthdhen: Unabhangig davon, ob ein Kapazitatspreis oder ein Arbeitspreis eingefiihrt werden soll,
halten die 4UNB ein einheitliches Entgelt bei UNB und VNB fiir angemessen. Netzverluste beim VNB fallen auch
an, wenn eine Anlage in das Ubertragungsnetz einspeist und der entsprechende Strom ins Verteilnetz tibertragen
und dort verteilt wird. Eine einheitliche Kalkulation verringert zudem die Komplexitdt und vermeidet eine
unangemessene Ungleichbehandlung von Erzeugern verschiedener Netzebenen.

e Sinnvolle Ausgestaltung der Bagatellgrenze: Die Finanzierungsbeteiligung von Erzeugern sollte nicht abhangig
gemacht werden davon, ob ein Erzeuger lastganggemessen ist oder nicht. In diesem Fall wiirde das Entgelt nur bei
Einbau eines intelligenten Messsystems (iMSys, umgangssprachlich Smart Meter) in Rechnung gestellt werden. Bei
einem Kapazitatspreis von 7 €/kW hiel3e das bei einer 10 kWp Solaranlage eine jahrliche Mehrbelastung von 70 €
und hatte zur Folge, dass der Einbau von iMSys bei Betroffenen unbeliebt wird. Die 4UNB schlagen stattdessen vor,
die Bagatellgrenze an einer bestimmten installierten Leistung festzumachen oder alternativ bestimmte Anlagentypen
(Aufdach-PV-Anlagen) allgemein auszulassen.

4. Dispatch-Anreize durch dynamischen Arbeitspreis

Durch die Einflihrung eines dynamischen Arbeitspreises fiir Erzeuger mochte die BNetzA Erzeuger an den Engpass-
managementkosten beteiligen. Dadurch werden diese Kosten durch die Einspeiser internalisiert, was dafiir sorgen soll,
dass sie die Auswirkungen ihres Verhaltens auf die Engpassmanagementkosten angemessen berlcksichtigen.

Konkret zielt die BNetzA mit dem dynamischen Netzentgelt auf die kurzfristig variablen Netzkostenelemente (marginale
Engpass- bzw. Redispatch-Kosten), welche als Kostenblécke sowohl in die Einsatz- als auch die Investitions-
entscheidungen der Erzeuger internalisiert werden sollen.

Aus Sicht der 4UNB sind dabei grundsatzlich zwei Effekte zu erwarten:

1. Verhaltensanpassung: Sind die Preisanreize durch das dynamische Netzentgelt (im Verhaltnis zu den
marktlichen Erlésen) gro® genug, so ist mit einer Verhaltensanpassung entsprechend des Anreizes durch das
Netzsignal zu rechnen.

2. Kostenbeteiligung: Sind die Preisanreize jedoch nicht gro® genug, so zieht dies keine Verhaltensanpassung
nach sich. Es erfolgt jedoch eine Kostenbeteiligung an den (prognostizierten) Engpassmanagementkosten.
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Je nach Netz- und Marktsituation und den gegebenen Signalen wird sich fur jeden Erzeuger individuell einer der beiden
Effekte einstellen. Vor allem eine Verhaltensanpassung ist aus der Sicht der 4UNB grundsétzlich attraktiv, sofern diese
einen Beitrag leisten zur Ldésung der Herausforderungen im Engpassmanagement. Diese Herausforderungen,
insbesondere hinsichtlich des Spitzen-Redispatch und der kurzfristigen Befunde, wurden im Konsultationsbeitrag zu
dynamischen Netzentgelten bereits dargestellt’®. In dem Kontext haben die UNB bereits deutlich gemacht, dass losgeldst
von einer Entscheidung zu dynamischen Netzentgelten Anderungen am Marktdesign dringend benétigt werden. Prioritét
mussen jene MalRnahmen haben, die steigende Spitzen-Redispatch-Bedarfe und/ oder kurzfristige Befunde effektiv und
prozessual effizient adressieren.

Wirkung dynamischer Netzentgelte fiir Erzeuger im Systembetrieb

Die Umsetzung eines treffsicheren dynamischen Netzentgelts mit dem Ziel einer Verhaltensdnderung ist komplex,
insbesondere in Anbetracht von Prognose- und Vorhersagefehlern und in Teilen sehr ahnlichen Grenzkosten von
Erzeugern. Dieses Kapitel beschéaftigt sich deshalb mit Unsicherheiten bei den entsprechenden Annahmen, welche das
Ziel einer planbaren Verhaltensanderung erschweren.

Herausforderung 1: Unsicherheit tber Fehler in der Engpassprognose

Um ein dynamisches Einspeisenetzentgelt richtig zu dimensionieren, muss in einem ersten Schritt prognostiziert werden,
wie grof’ der Netzengpass sein wird und welche Menge an Erzeugungsleistung durch das dynamische Netzentgelt
folglich aus dem Markt genommen werden soll. In unserem Konsultationsbeitrag zu dynamischen Netzentgelten hatten
wir bereits ausflihrlich auf die grundsatzliche Prognoseproblematik hingewiesen. Dort hatten wir zudem dargestellt, dass
sich die friihzeitige Prognostizierbarkeit von Engpassen mit steigendem EE-Ausbau und zunehmendem Intraday-
Marktgeschehen weiter verschlechtern wird.

Ein dynamisches Netzentgelt sollte grundsatzlich immer dann ungleich Null sein, wenn am Vortag Netzengpasse
prognostiziert werden. Werden hingegen keine Netzengpasse prognostiziert, wird ein Nullsignal gesendet. Fir das Jahr
2025 stellt die nachfolgende Matrix exemplarisch fir die besonders engpassbelastete WAPP-Region in Nord-
Niedersachsen dar, in wie vielen Stunden Netzengpasse prognostiziert wurden und inwiefern diese auch tatsachlich
eingetreten sind:

Vorhersage WAPP d-1

WAPP =0 WAPP >0 Summe

59 % 7% 66 %

12 % 22% 34 %

Tatséchlich
abgerufen

Summe 71 % 29 % 100 %

* Betrachteter Zeitraum: Januar — Dezember 2025; Datenquellen: WAPP, Redispatch-Aktivierungs-Server (RAS) flr tatsachliche
Abrufe; Regionale Fokussierung auf die WAPP-Region in Nord-Niedersachsen (Nordseeregion)

10 Fiir weitergehende Informationen empfehlen wir den 4UNB Konsultationsbeitrag Dynamische Netzentgelte (Stand:

Februar 2026)
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Anhand der Grafik wird deutlich, dass in der betrachteten Region in 34 % der Stunden negativer Redispatch abgerufen
wurde. In knapp 22% der Stunden kam es zu einem Abruf und der WAPP hatte ebenfalls Engpasse prognostiziert (ca.
2/3 der Stunden mit Abrufen), in 12 % der Stunden wurde jedoch ein Nullwert prognostiziert (ca. 1/3 der Stunden mit
Abruf). In diesem Drittel der Stunden bleibt ein dynamisches Netzentgelt also mit Blick auf einen Engpass wirkungslos,
da dieser nicht vorhergesagt werden konnte. In diesem Fall ist das dynamische Netzentgelt ineffektiv, zur
Engpasslinderung missen in diesem Fall andere Malinahmen genutzt werden.

Umgedreht kommt es in 29 % der Stunden im WAPP zur Prognose von negativem Redispatch, in 7 % der Stunden eines
Jahres kam es jedoch zu einer WAPP-Prognose eines Engpasses, wo anschlieflend kein negativer Redispatch zur
Behebung des Engpasses notwendig wurde (ca. 1/4 der Stunden mit Prognose eines Engpasses). In diesem Fall ist das
dynamische Netzentgelt ineffizient und versucht, Gber die Reduktion von Erzeugungsleistung Engpasse zu heilen, die
auch ohne ein Netzentgeltsignal gar nicht eingetreten wéaren.

Relevant fir ein dynamisches Netzentgelt ist jedoch nicht nur, ob ein Engpass vorhergesagt wurde oder nicht, sondern
auch dessen konkrete Hohe. Die nachfolgende Grafik stellt die Abweichungen dar, aufgeschlisselt nach den drei
Kategorien aus der obigen Grafik'':
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* Betrachteter Zeitraum: Januar — Dezember 2025; Datenquellen: WAPP, Redispatch-Aktivierungs-Server (RAS) flr tatsachliche Abrufe; Regionale
Fokussierung auf die WAPP-Region in Nord-Niedersachsen (Nordseeregion)

All diese Dinge zeigen, dass die korrekte Bestimmung des Redispatch-Bedarfs im Vorfeld mit groBen Unsicherheiten
verbunden ist. Prognosefehler sorgen dafiir, dass das am Vortag gegebene Signal die tatsdchlichen Engpasse teils nicht
adaquat adressieren kann und somit manchmal stark Ubersteuert (Erzeugung wird ohne Notwendigkeit stark
eingeschrankt bzw. angereizt) oder manchmal stark unterschéatzt (Erzeuger werden nicht ausreichend eingeschrankt
bzw. angereizt).

Herausforderung 2: Unsicherheit tber Fehler in der Prognose der Erlése

Die Hohe des dynamischen Netzentgelts ist nicht nur abhangig von der Grof3e der zu I6senden Engpasse, sondern auch
von Grenzkosten und -erldsen der Erzeuger. Nur wenn diese Komponenten korrekt angenommen werden, kann das
dynamische Netzentgelt so gewahlt werden, dass der gewlinschte Anteil der Erzeuger auf das Netzentgelt reagiert.
Prognoseabweichungen bei der Hohe von Kosten und Erlésen schwéachen hingegen die Wirksamkeit des Instruments
ab.

1 Auf die vierte Kategorie (WAPP = 0 und Abruf = 0) wird verzichtet, da die Abweichung hier stets Null ware.
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Wiéhrend die 4UNB aktuell davon ausgehen, dass sich Grenzkosten der betroffenen Anlagen mithilfe von Annahmen
prinzipiell abschatzen lassen und auch das tatsachliche Abschaltverhalten tber Vergangenheitsdaten ermittelt werden
konnte'?, bestehen grofere systemisch bedingte Unsicherheiten hinsichtlich der Erlose.

Erzeuger generieren ihre Erldse uber unterschiedliche Méarkte, deren Ergebnisse zwar abgeschatzt werden kdnnen,
jedoch mit Unsicherheiten verbunden sind. Dies wird fir die jeweiligen Markte wird im Folgenden dargestellt:

e Day-Ahead-Markt: Das Preisniveau am Day-Ahead-Markt ist derzeit insbesondere abhangig vom Dargebot an
Erneuerbaren Energien wie auch den derzeitigen Grenzkosten von konventionellen Erzeugern, sofern diese
preissetzend sind. Die 4UNB gehen davon aus, dass sich das Niveau des Day-Ahead-Markts derzeit
verhaltnismaRig gut vorhersagen lasst, auch hier ist jedoch mit gewissen Abweichungen zu rechnen. Unsicherheiten
kénnen dadurch entstehen, dass ein dynamisches Netzentgelt bereits am Morgen gebildet wird, wahrend beim Day-
Ahead-Markt-Clearing aktualisierte Prognosen zur EE-Einspeisung vorliegen, welche abweichen und damit zu
anderen Preisen flihren kénnen.

e Intraday-Markt: Der Intraday-Markt dient insbesondere dazu, Veradnderungen hinsichtlich des Dargebots an
Erzeugungsleistung durch Handelsgeschafte auszugleichen. Mit dem Zubau an fluktuierenden erneuerbaren
Energien hat der Intraday-Handel in den letzten Jahren an Bedeutung gewonnen. Kommt es zu Abweichungen der
prognostizierten Einspeisung von Erneuerbaren Energien, werden diese Mengen intraday gehandelt. Aus
Veranderungen der Wetterprognosen resultieren am Intraday-Markt teils starke Preispeaks. Da Veranderungen von
Wetterprognosen nicht vorhergesagt werden konnen (wére dies mdglich, kdme es erst gar nicht zu dem
Prognosefehler), kdnnen auch die daraus resultierenden Intraday-Preise nicht prognostiziert werden.

e Systemdienstleistungsmarkte: Erzeuger agieren zudem an Markten fir die Bereitstellung von System-
dienstleistungen (z.B. Regelleistung). Betroffen ist davon aktuell nur ein Bruchteil der Anlagen, diese Bereitstellung
hat fur die Systemstabilitat jedoch eine hohe Bedeutung. Mit Blick auf die Regelleistung kann eine entsprechende
Verpflichtung zur Vorhaltung von Regelleistung die Reaktion auf ein dynamisches Netzsignal einschranken. Ist eine
Anlage, die von einem dynamischen Netzentgelt betroffen ist, preissetzend, so kann dies die Kosten fir die
Vorhaltung von Regelleistung verschieben und kénnte prinzipiell kostensteigernd wirken. Problematisch ware es
aus Sicht der 4UNB, sofern durch das dynamische Netzentgelt Gebote in der Regelleistung verhindert wiirden. Mit
Blick auf das Netzentgelt selbst gehen die 4UNB davon aus, dass diese Effekte verhaltnismé&Rig gut abzuschétzen
waren.

e Fordermechanismen: Zahlreiche Anlagen agieren nicht frei am Markt, sondern generieren ihre Erldse Uber
verschiedene Fordermechanismen. Betrachtet werden soll hier insbesondere die Férderung Uber das Erneuerbare
Energien Gesetz (EEG). Befindet sich eine Anlage in einer Festpreisvergiitung, so wird eine Abschaltung
wirtschaftlich interessant, sobald das Netzentgelt (gemeinsam mit den Grenzkosten) die entsprechende
Einspeisevergiitung Ubersteigt. Befindet sich eine Anlage hingegen in der geférderten Direktvermarktung, so misste
das Netzentgelt (gemeinsam mit den Grenzkosten) so hoch liegen, es die Summe der Einnahmen aus der
Marktpramie und den klassischen Strommarkten Ubersteigt. Die Marktpramie wird dabei jedoch erst ex-post
ermittelt, sodass dieser Wert von den Anlagenbetreibern abgeschatzt werden misste’. Hinsichtlich der
Fordermechanismen besteht zwar keine Prognoseunsicherheit, jedoch missten auch diese Effekte passend
berlcksichtigt werden.

In der Breitenwirkung des dynamischen Netzentgelts ist insbesondere die Prognoseunsicherheit hinsichtlich des Day-
Ahead-Marktergebnisses wie auch der Intraday-Aktivitaten relevant. Je nach Richtung der Prognoseabweichungen kann
dies dafir sorgen, dass entweder eine deutlich héhere Anzahl an Anlagen auf das Signal reagiert oder auch eine deutlich
geringere Anzahl. Im ersten Falle wirde der Mechanismus zu einer gewissen Ineffizienz im Strommarkt fiihren, im

2 Auch diese Abschatzungen gehen mit einem erheblichen Aufwand einher und sind somit nicht trivial.

13 Zudem bestehen zahlreiche Sonderregelungen im EEG wie beispielsweise das Aussetzen der Marktpramie in
Negativpreisperioden. Auch diese kdnnen Einfluss nehmen auf die Erlése der Anlagenbetreiber.
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zweiten Fall mussten die entsprechenden Anlagen anschlieRend Uber die Redispatch-Prozesse angewiesen werden.
Eine Linderung, beispielsweise hinsichtlich des Spitzen-Redispatchs, wirde dann entfallen.

Herausforderung 3: Unsicherheit Gber Wirkung der VNB-Komponente

Die BNetzA mdchte im derzeit vorgeschlagenen Konzept die Signale aus dem Ubertragungsnetz zudem mit Signalen
aus den unterlagerten Verteilnetzen verbinden. Da ein groer Teil der Erzeuger im Verteilnetz angeschlossen ist, wiirde
fiir die breite Masse der Erzeuger nicht das reine Signal aus dem Ubertragungsnetz gelten. Stattdessen wiirde dieses
Singal Uiber das VNB-Signal verstérkt oder abgeschwacht. Auch diese Effekte miissten bei Verdffentlichung des UNB-
Signals abgeschatzt werden, sofern eine Verdffentlichung der VNB-Komponente erst im Nachgang an die UNB-
Komponente erfolgt. Durch eine deutlich aufwéandigere Koordination zwischen UNB und VNB lieRe sich dieser Aspekt
jedoch grundsétzlich vermeiden.

Herausforderung 4: Ahnliche Grenzkosten bei gleicher Technologie

Ein dynamisches Netzentgelt sollte grundsatzlich alle Anlagen, die auf einen bestimmten Engpass gleich wirken, mit dem
gleichen Entgelt belegen. Da das dynamische Entgelt eine Erléswirkung hat, ware jedes andere Vorgehen mit
unterschiedlichen Entgelten diskriminierend und wirde bestimmte Anlagen gegenuber anderen Anlagen benachteiligen.
Sachgrundlos ohne eine unterschiedliche Engpasswirkung halten wir das fiir nicht gerechtfertigt.

Vor bzw. hinter einem Engpass soll jedoch in nahezu allen Szenarien nur ein Teil der Anlagen zu einer Verhaltens-
anderung adressiert werden. Deshalb muss betrachtet werden, wie stark sich die Grenzkosten verschiedener Anlagen
voneinander unterscheiden.

Die UNB gehen davon aus, dass diese Kosten fiir Anlagencluster dhnlichen Typs meist nahe zusammen liegen, ebenso
wie die Erlésmdglichkeiten. Dies gilt insbesondere fir den negativen Redispatch von Erneuerbaren Erzeugern (Wind,
Solar). Demnach ergibt sich fiir viele Anlagen eine ahnliche oder sogar gleiche Hohe eines dynamischen Netzentgelts,
bei der die betroffenen eine Verhaltensreaktion zeigen. Entsprechend sorgen bereits geringfligige Fehlprognosen der
Erlose dafiir, dass wahlweise deutlich mehr oder deutlich weniger Anlagen als gewinscht, eine Verhaltensreaktion
zeigen.

Reagieren zu viele Erzeuger vor dem Engpass auf ein entsprechendes Signal, so folgt daraus, dass hinter dem Engpass
ebenfalls zu viele Erzeuger auf das Signal reagieren missen, damit sich das Gleichgewicht wieder einstellt.
Insbesondere hinter dem Engpass ware in Anbetracht hoher Grenzkosten von Gaskraftwerken (in Relation zum
Strompreis) teils mit hohen Auszahlungen durch die Netzbetreiber zu rechnen. Das dynamische Netzentgelt ware damit
in den volkswirtschaftlichen Gesamtkosten hoher als der eigentlich zu internalisierende Redispatch.

Reagieren hingegen zu weniger Erzeuger auf das Signal, so ergibt sich keine Wirkung auf die zu adressierenden
Engpéasse. Zwar sinken die Kosten fir die Aktivierung der RedispatchmaRnahmen, jedoch werden Systemfiihrungs-
prozesse nicht entlastet.

Herausforderung 5: Ungesicherte Reaktion auf Preissignale

Selbst in Situationen, in denen die oben dargestellten Herausforderungen durch gute Prognosen erfolgreich bewaltigt
werden, muss sich die gewiinschte Wirkung nicht zwingend in dieser Form einstellen. Im Zuge der Uberschussthematik
bei Photovoltaikanlagen wurde in den letzten Jahren deutlich, dass zahlreiche Anlagen auch bei Negativerldsen infolge
von negativen Strompreisen keine Abschaltreaktion zeigen. Dies betrifft explizit auch Anlagen aus der Direktvermarktung
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in Zeiten, in denen die Marktpramie aufgrund der negativen Preise ausgesetzt ist. Bei konventionellen Erzeugern hatte
die BNetzA diese Effekte in der Vergangenheit im Rahmen ihrer Berichte zur Mindesterzeugung untersucht'.

Folge: Keine gesicherte Wirkung durch dynamisches Netzentgelt

In Folge der beschriebenen Effekte kann ein dynamisches Netzentgelt zwar eine positive Wirkung auf das
Engpassmanagement haben, jedoch ergibt sich durch das Instrument keine gesicherte Wirkung. Zahlreiche
Prognoseherausforderungen sorgen dafir, dass sich Systemflihrer bei den Netzbetreibern nicht darauf verlassen
koénnen, dass sich die gewlinschte Wirkung tatsachlich einstellt. Ensprechend miissen Prozesse fir all die Stunden, in
denen sich der Effekt nicht ausreichend oder gar nicht einstellt, vorgehalten werden. Dies gilt insbesondere fir die Zeiten,
in denen urspriinglich kein Engpass vorhergesagt wurde, schlussendlich allerdings ein hohes Engpassgeschehen eintritt.

Wir stimmen der BNetzA dahingehend zu, dass die Beherrschung des Engpassmanagements zunehmend
herausfordernd wird und weitere Instrumente bendtigt werden, um die Systemstabilitdt auch zuklinftig zu gewahrleisten.
Anders als die BNetzA erwarten sich die 4UNB von einem dynamischen Erzeugernetzentgelt jedoch keinen relevanten
Beitrag zum sicheren Systembetrieb.

Verzerrungen im europdischen Strommarkt

Um eine Verzerrung im europaischen Strommarktes zu vermeiden, muss das Entgelt so bemessen sein, dass die gleiche
Kraftwerksleistung vor dem Engpass aus dem Dispatch genommen wird, wie sie hinter dem Engpass neu hinzukommt.
In der Praxis ist davon auszugehen, dass sich die Wirkung eines solchen Entgeltsystems nicht prézise genug
vorhersagen lasst, als dass man solche Verzerrungen zu jedem Zeitpunkt weitestgehend verhindern kann.

Kann hinter einem Engpass durch das negative dynamische Netzentgelt nicht ausreichend Erzeugungsleistung aktiviert
werden, so kommen stattdessen Kraftwerke aus dem europaischen Ausland zum Zuge. Durch ein dynamisches
Netzentgelt kann dabei nicht gesteuert werden, ob ein Gaskraftwerk aus Osterreich die zuséatzlichen Mengen zur Heilung
eines Nord-Siid-Engpasses liefert oder eine Windkraftanlage aus Danemark. Wahrend ersteres eine Wirkung auf den
Engpass hat, wirde der Engpass im zweiten Fall wohl nicht geheilt werden kdnnen.

Entsprechende MaRnahmen sorgen zudem flr Verzerrungen in den Strommarkten der deutschen Nachbarstaaten. Wie
stark und wie problematisch diese Effekte dort waren, misste vor einer Einfiihrung intensiv untersucht werden.

Da zu vielen Zeitpunkten die Potenziale insbesondere fiir den positiven Redispatch innerhalb Deutschlands nicht
ausreichen, werden im Rahmen der heutigen Redispatch-Prozesse haufig auch Erzeuger im Ausland adressiert.
Insbesondere das Potenzial, Erzeuger Uber ein negatives Netzentgelt zur Erhéhung der Erzeugungsleistung zu
incentivieren ist somit teils nicht ausreichend gegeben. Um in diesen Fallen die problematische Wirkung auf den
europaischen Strommarkt zu vermeiden, musste das dynamische Netzentgelt auf beiden Seiten des Engpasses
geringere Spreads aufweisen.

Auswirkungen auf Erlése von Anlagenbetreibern

Auswirkungen hat ein dynamisches Entgelt auch auf die Erlése von Anlagenbetreibern. Erzeuger vor systematischen
Engpassen werden finanziell schlechter gestellt. Erzeuger hinter systematischen Engpassen hingegen erzielen Windfall-
Profits. Zwar kdnnen Erzeuger einem hohen dynamischen Netzentgelt entgehen, wenn sie ihre Anlage abregeln, in

14 BNetzA - Bericht Uber Mindesterzeugung (2021)
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diesem Fall entfallen jedoch auch die Erlése, mit denen der jeweilige Anlagenbetreiber zum Zeitpunkt seiner Investition
gerechnet hat.

Haufigkeit von dynamischen Netzsignalen nach Region

Um diese Effekte in ihrer Grofienordnung zu quantifizieren, muss zunachst betrachtet werden, wie hoch die Stundenzahl
mit Redispatch in den verschiedenen Regionen Deutschlands ist (Ausland ausgenommen). Die nachfolgende Karte zeigt
entsprechend den Anteil der Stunden mit Redispatch fiir alle 22 WAPP-Regionen in Deutschland:

Anteil der Stunden
Anteil der Stunden

* Darstellungen nach WAPP-Regionen fir das Gesamtjahr 2025. Datenquelle: Redispatch-Abwicklungs-Server (RAS)
Im positiven Redispatch kann fremdbilanzierter Redispatch (bérslich beschafft) geografisch nicht verortet werden.

Wahrend im Rahmen der Redispatch-Prozesse insbesondere in Westdeutschland Erzeugungsleistung erhéht werden
muss (positiver Redispatch), wird insbesondere in den an Nord- und Ostsee grenzenden Regionen Erzeugungsleistung
eingesenkt (negativer Redispatch). Spitzenreiter beim positiven Redispatch war im Jahr 2025 die Region im nérdlichen
Baden-Wirttemberg, wo in 1/3 der Stunden zusatzliche Erzeugungsleistung hochgefahren wurde. Beim negativen
Redispatch liegt hingegen das noérdliche Niedersachsen vorne. Auch hier wird in knapp 1/3 der Stunden
Erzeugungsleistung eingesenkt. Kaum betroffen ist hingegen die Region Bayrisch-Schwaben, in der in weniger als einem
Prozent der Stunden positiver wie negativer Redispatch angefordert wurde.

Diese Werte zeigen jedoch nur an, in welcher Stundenzahl eine Region von einem dynamischen Netzentgelt mindestens
betroffen ist. Denn auch, wenn in einer Region zu einem Zeitpunkt keine RedispatchmalRnahme stattgefunden hat und
dennoch ein Engpass innerhalb Deutschlands bestand, so hat diese Region haufig eine Wirkung auf einen Engpass.
Deutlich wird dies am Beispiel Baden-Wirttemberg. Dort wurde in der nérdlichen Region in 33 % der Stunden
Erzeugungsleistung eingesenkt, in der angrenzenden sudlichen Region jedoch nur in 1 % der Stunden. Diese Region
hatte in den meisten Stunden jedoch die gleiche Engpasswirkung gehabt, wie die dartberliegende nérdliche Region,
dort wurde allerdings kaum Redispatch gezogen. Bedingt ist dies insbesondere durch die Verteilung von grof3en,
regelbaren Kraftwerken innerhalb von Baden-Wirttemberg.

Anhand der Karte wird zudem deutlich, dass Engpasse innerhalb Deutschlands systematisch zwischen dem Norden/
Osten und dem Stiden/ Westen verlaufen. Ausnahmen werden insbesondere in der sud-Ostlichen Region Bayerns
deutlich — diese Region weist in 14 % der Stunden positiven Redispatch und in 12 % negativen Redispatch auf. Die
negativen Redispatch-MaRnahmen im Suden Bayerns werden dabei im Wesentlichen durch Iokale
Erzeugungsuberschiisse von Solarstrom verursacht. Meist kann jedoch klar gesagt werden, dass eine Region entweder
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starker von positiven oder starker vom negativem Redispatch betroffen ist, sodass die Erzeuger in einer Region Uber
das Jahr hinweg durch das dynamische Netzentgelt entweder stérker ent- oder starker belastet werden'®,

Niveau der Erléseinschrankung

Nachdem die Haufigkeit der Erldseinschrankungen nun dargestellt wurde, soll nun das Niveau der Erléseinschrankungen
naher untersucht werden. Die nachfolgende Grafik vergleicht deshalb die Erldssituation im Status quo mit den Erldsen
bei Einfihrung eines dynamischen Netzentgelts bzw. den Erlésen bei Redispatch-Vorbehalt (wie im Rahmen des
Netzpakets diskutiert):

Kosten/ Einnahmen [€/MWh]

Kosten/ Einnahmen [€/MWh]
Kosten/ Einnahmen [€/MWHh]

X
Vor Engpass  Hinter Engpass Vor Engpass  Hinter Engpass Vor Engpass  Hinter Engpass
= Einnahmen Grenzkosten (ohne Netzentgelt) Netto-Erlése fur Anlagenbetreiber Notiges dynamisches Netzentgelt

In der Grafik werden vereinfacht drei Anlagen vor und drei Anlagen hinter dem Engpass mit unterschiedlichen
Grenzkosten dargestellt. In allen drei Fallen wird davon ausgegangen, dass eine der drei Anlagen vor dem Engpass
abgeregelt und eine der Anlagen hinter dem Engpass hochgefahren werden muss. Im derzeitigen Regime eines
kostenbasierten Redispatch (linke Grafik) werden die Netto-Erldse der Anlagenbetreiber in diesem Fall nicht signifikant
eingeschrankt. Die Anlagenbetreiber erhalten eine Erstattung der entgangenen Erlése (negativer Redispatch) bzw. der
zusatzlichen Kosten (positiver Redispatch).

Ein dynamisches Netzentgelt (mittlere Grafik) wird hingegen so gewahlt, dass die Erlése aller Anlagenbetreiber vor einem
Engpass gleichmaRig so abgesenkt werden, bis dadurch so viele Anlagen abregeln, wie als Redispatch-Bedarf
prognostiziert wurde. Der ebenfalls diskutierte Redispatch-Vorbehalt (rechte Grafik) sieht hingegen vor, dass neue
Anlagen in Engpassregionen, die fiir den Redispatch eingesenkt werden, nicht mehr entschadigt werden. In diesem Fall
wirde fiur die eingesenkte Anlage (X) der Erlés im entsprechenden Zeitraum voll entfallen, die Gbrigen Anlagen waren
davon jedoch nicht betroffen.

Anhand der drei Vergleiche in diesem Beispiel wird deutlich, dass die Erléseinbuen im Modell des dynamischen
Netzentgelts fir Anlagenbetreiber die hdchsten sind. In der grafischen Darstellung werden auch die Erlése der ersten
beiden, nicht zu einer Verhaltensdnderung adressierten Anlagen, stark gemindert; es verbleiben jeweils weniger als 50
% der ursprunglichen Erlose. Je enger die Grenzkosten der zu adressierenden Anlagen beieinander liegen, desto groRer
ist dieser Effekt in der Praxis.

5 Auch die Photovoltaikanlagen in Bayern hatten durch ein dynamisches Netzentgelt in Summe mit einer starken
Belastung zu rechnen. In Zeiten von windinduzierten negativen dynamischen Netzentgelten in Bayern besteht meist eine
schwache solare Einstrahlung, wahrend in den PV-starken Sommermonaten aufgrund der hohen Gleichzeitigkeit der
Anlagen haufig ein positives dynamisches Netzentgelt bestiinde.
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Betrachtet werden muss zudem der Zusammenhang zwischen der prognostizierten Einspeisung in einer Region und der
prognostizierten engpassbedingten Abregelung. Fir die WAPP-Region Nord-Niedersachsen stellt die nachfolgende
Grafik den Anteil der abzuregelnden Erzeugung in der Region in Abhangigkeit vom Niveau der zu erwartenden
Einspeisung dar:
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Darstellung jeweils ausschlieRlich fir die WAPP-Region Nord-Niedersachsen; gezeigt wird zudem ausschliefilich die redispatch-fahige Erzeugung

Datenquelle: WAPP-Prognose d-1 morgens der 4UNB; Betrachtungszeitraum Januar — Dezember 2025

Wie auch intuitiv zu erwarten ist, steigt der Anteil der abzuregelnden Leistung mit einer héheren prognostizierten
Einspeisung. Bei einer erwarteten Einspeisung unter 2 GW wurde im Jahr 2025 in der Region Nord-Niedersachsen zu
keinem Zeitpunkt mehr als 5 % der eingespeisten Strommenge abgeregelt (linke Grafik). In 99,7 % dieser Stunden wurde
keine Abregelung prognostiziert und entsprechend wére kein dynamisches Netzentgelt aufgerufen worden 8. In Stunden,
in denen die prognostizierte Einspeisung jedoch bei mehr als 6 GW liegt (Maximalwert fiir Region bei ca. 10 GW), wird
im Durchschnitt eine Abregelung von 10 % der Erzeugung prognostiziert (rechte Grafik). Nur in 13 % der Stunden wird
bei einer Einspeiseprognose von mehr als 6 GW kein negativer Redispatch vorhergesagt.

Ein dynamisches Netzentgelt wirde damit vordergriindig in den Stunden mit hoher Erzeugung wirken. Auf die 29 % der
Stunden, in denen fiir die Region Nord-Niedersachsen Redispatch prognostiziert wurde'’, entfallen damit knapp 48 %
der prognostizierten Jahreserzeugung. Ein dynamisches Netzentgelt hatte fur die Anlagenbetreiber in der
entsprechenden Region also zur Folge, dass die Erldse fir knapp der Halfte ihrer Jahreserzeugung deutlich gemindert
wirden.

Die Wirkung auf die Erlésstruktur ergibt sich schlussendlich durch einen Blick auf die zu erwartenden Erldse in Zeiten
mit Redispatch. Dafiir muss die Verbindung zwischen hohem Redispatch-Bedarf und den Day-Ahead-Strompreisen
dargestellt werden:

16 AuRen vor gelassen wird dabei, dass fiir die Region dennoch teils ein dynamisches Netzentgelt gelten kénnte aufgrund
von Engpéassen aus benachbarten Regionen, auf die eine Reaktion in Nord-Niedersachsen ebenfalls Einfluss héatte.

7 Wert weicht vom Anteil der Stunden, in dem Redispatch aktiviert wurde, ab. Tats&chlich wurde auf Jahressicht seltener
Redispatch prognostiziert, als er tatsachlich eingetreten ist.
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Anhand dieser Grafik wird deutlich, dass extrem hohe bzw. niedrige Preise derzeit insbesondere bei einem geringen
Redispatch-Bedarf auftreten. Je hdher der Bedarf an negativem Redispatch wird, desto starker pendelt sich das Niveau
der Strompreise auf einen Wert um ca. 100 €/ MWh ein. Die Stunden, in denen folglich durch ein dynamisches Netzentgelt
Erlése abgeschopft werden sollen, sind damit haufig Stunden, bei denen Anlagenbetreiber mittlere Einnahmen
generieren.

Folgen fiir Zubau an Erneuerbaren Energien

Eine Bewertung dieser Erlésauswirkungen obliegt der BNetzA wie den betroffenen Branchen. Die 4UNB gehen jedoch
davon aus, dass die oben dargestellten Erléseinbulen mit signifikanten Auswirkungen sowohl flr Investitionen in
Neuanlagen als auch fiir Bestandsanlagen hat.

Bestandsanlagen haben ihre Kalkulation unter der Annahme von einer hohen Erléssicherheit getatigt und wirden teils
(je nach Standort) durch das dynamische Netzentgelt stark eingeschrankt. Vertrauensschutz wiirde hingegen dazu
fihren, dass ein Grofiteil der Erzeuger vom dynamischen Netzentgelt nicht betroffen ware.

Die BNetzA schlagt fir den Fall, dass das dynamische Netzentgelt bei Anlagen zu einer erheblichen Einschrankung
fuhrt, zudem vor, nachzuskalieren. Prinzipiell ist dann zwar eine Absenkung der Spreads mdglich, damit wiirde jedoch
die eigentlich intendierte Verhaltensanpassung entfallen und ausschlieRlich eine Kostenbeteiligung erfolgen.

Kostenbeteiligung durch geringeres dynamisches Netzentgelt

Werden die Spreads des dynamischen Netzentgelts geringer gewahlt, so reduzieren sich finanziellen Auswirkungen auf
die betroffenen Erzeuger. Gleichzeitig sinken jedoch die Stunden, in denen das dynamische Netzentgelt eine
Verhaltensveranderung adressiert. In Stunden, in denen Erzeuger aufgrund eines niedrigen Preisniveaus an den Bérsen
nur knapp im Geld sind, kann ein solches dynamisches Entgelt zwar noch eine Wirkung erzielen. In den tbrigen Stunden
entfallt jedoch die Wirkung auf die Engpassmanagementmalnahmen. Die entsprechenden Engpasse mussen dann
weiterhin Uber die Redispatch-Prozesse adressiert werden. Da das dynamische Netzentgelt jedoch die Erlése der
Anlagenbetreiber senkt, fallt die Kostenerstattung im Rahmen des Redispatchs geringer aus, was zu einer Senkung der
Redispatch-Kosten der UNB fiihren wiirde.
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In ihren Orientierungspunkten duRert die BNetzA ihre Sympathie dafir, entsprechend zu Beginn mit einem vorsichtigen
dynamischen Netzentgelt zu starten und in dieser Phase insbesondere die Preissensitivitat zu kalibrieren. Sollte die
BNetzA dynamische Erzeugerentgelte schlussendlich tatsachlich einfihren wollen, erscheint ein solcher Ansatz sinnvoll.
Es ist jedoch davon auszugehen, dass sich die Preissensitivitat nur dann angemessen kalibrieren lasst, wenn auch das
finale Preisniveau gewahlt wird.

Sofern auch langerfristig vor allem die Kostenbeteiligung im Fokus steht, so sollte bedacht werden, dass dies in erster
Linie zu einer Umverteilung der Engpassmanagementkosten weg von den UNB hin zu den Erzeugern fiihrt. Bei
Neuinvestitionen werden Erzeuger dies in ihre Kalkulation einpreisen. Herausfordernd ist dabei, dass das Niveau der
Zahlungen bzw. Erlése einer Anlage durch ein dynamisches Netzentgelt von zahlreichen, nicht zuverlassig
abschétzbaren Parametern abhangt. Entsprechend lasst sich das dynamische Netzentgelt nicht zuverlassig
prognostizieren und entsprechend kaum in eine Preiskalkulation einbeziehen. Risikoaufschlage fur Investitionen in
Erzeuger in Deutschland waren die Folge, welche anschlieRend durch héhere Stromkosten wieder von der Allgemeinheit
getragen werden missten. Je groer die Spreads eines dynamischen Netzentgelts waren, desto groRer ware dieses
Risiko.

Dynamisches Netzentgelt zur Steuerung der Abschaltreihenfolge

Neben einem Netzentgelt zur Kostenbeteiligung ist aus Sicht der 4UNB ein weiteres Ziel denkbar: Ein geringes
dynamisches Netzentgelt zur Steuerung der Abschaltreihenfolge bei Strompreisen um 0 €/ MWh.

Infolge des weiteren Zubaus an fluktuierenden Erneuerbaren Energien werden sich in Stunden, in denen ein
Uberangebot an erneuerbarer Erzeugung besteht, zukiinftig vermehrt Strompreise um 0 €/ MWh einstellen. EE-Anlagen
weisen meist Grenzkosten um 0 €/ MWh auf und missen deshalb infolge des Marktpreises und der Negativerlése bei
Strompreisen um 0 €/ MWh abschalten, wenn sie Verluste vermeiden wollen. Innerhalb der einheitlichen deutschen
Gebotszone sind derzeit noch keine Anreize flr eine regionale Steuerung der Abschaltreihenfolge vorgesehen, sodass
betroffene Anlagen insbesondere abhangig von der Héhe ihrer Férderungen tber Deutschland gestreut aus dem Markt
gehen wirden.

Dieser Effekt kdnnte bereits durch ein geringes dynamisches Netzentgelt vermieden werden. Ein solches dynamisches
Netzentgelt fir Einspeiser sollte vorzeichengerecht ausgestaltet sein und ausschlieRlich geringe Spreads im einstelligen
€/MWh-Bereich aufweisen. Anwendung finden sollte dieses Netzentgelt nur in Zeiten, in denen sowohl Netzengpasse
vorhergesagt, als auch Day-Ahead-Strompreise um 0 €/MWh prognostiziert werden. Eine UNB-Komponente ist dabei
ausreichend. Eine VNB-Komponente ist weder erforderlich noch zweckdienlich, jedoch misste auch dieses Netzentgelt
durch die VNB an ihre angeschlossenen Erzeuger weitergegeben werden.

In diesem speziellen Fall erscheinen den 4UNB die allgemein giiltigen Herausforderungen eines dynamischen
Erzeugernetzentgelts fir bewaltigbar. Kommt es bei einem solchen Ansatz bspw. zu Prognosefehlern, so sind diese
aufgrund der geringen Spreads von geringerer Relevanz. Die Auswirkungen auf die Erlése von Erzeugern und auf den
EU-Stromhandel halten sich ebenfalls in Grenzen.

Ein solches dynamisches Netzentgelt kann in dem speziellen Fall von Strompreisen um 0 €/ MWh damit dazu beitragen,
steigende Spitzen-Redispatch-Bedarfe zu reduzieren. Sofern die BNetzA dynamische Erzeugernetzentgelte einfiihren
will, sprechen sich die 4UNB dafiir aus, einen solchen Ansatz zu prifen.

Weitere Hinweise

e Auswirkungen auf die Erbringung von Systemdienstleistungen: Bei Einflihrung eines dynamischen Netzentgelts
missen die Auswirkungen auf die Erbringung von Systemdienstleistungen (insbesondere Regelenergie)
angemessen berucksichtigt werden. Bisher wurde insbesondere uber eine Verdffentlichung von Signalen erst nach
Auktionsschluss an den Regelleistungsmarkten diskutiert. Sofern Akteure in der Regelenergie die Signale in ihr
Gebotsverhalten einbeziehen wollen, musste eine frihere Veréffentlichung erfolgen. Dies wirde bedeuten, dass die
Netzbetreiberkaskade mit den VNB bereits am frihen Morgen erfolgreich abgewickelt werden musste. Zudem steigt
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der Prognosevorlauf, was die Prognosequalitat weiter verschlechtert. Die 4UNB weisen darauf hin, dass vor
Einfihrung eines dynamischen Netzentgelts diese Auswirkungen und insbesondere Auswirkungen, die Gebote an
den Markten fir Systemdienstleistungen verhindern, intensiv beleuchtet werden mussen.

e Umsetzungsaufwand: In Anbetracht der geschilderten Herausforderungen gehen die 4UNB mit einem hohen
Umsetzungsaufwand fir ein dynamisches Netzentgelt fiir Erzeuger aus. Auswirkungen muissen bereits vor der
Einfihrung intensiv untersucht werden. Im Betrieb miussen Uber viele Jahre hinweg Erfahrungen mit der Wirkung
gesammelt werden und die oben beschriebenen Herausforderungen auf ein Minimum reduziert und mittels
Risikoanalysen im Vorfeld korrekt hinsichtlich ihrer Auswirkungen auf Systemflihrungsprozesse abgeschatzt
werden. Zudem werden auch die Abrechnungsprozesse deutlich erschwert. Das dynamische Netzentgelt muss
zwischen den UNB und den VNB gewalzt werden, zudem miissen die Anschlussnetzbetreiber dies mit ihren
jeweiligen Kunden abrechnen. Es ware deshalb mit hohen Umsetzungsaufwanden und -zeiten mit einem
entsprechenden Bedarf an zusatzlichen Personalressourcen bei allen betroffenen Stakeholdern zu rechnen.

e Ungleiche Kostenwirkung von Engpdssen: Engpassmengen und Engpassmanagementkosten verhalten sich nicht
direkt proportional zueinander. Engpassmanagementkosten sind abhangig von den spezifischen Kosten der zur
Behebung des jeweiligen Netzengpasses in der spezifischen Situation zur Verfligung stehenden MaRnahmen. Auch
wenn durch dynamische Netzentgelte die Engpassmengen gedampft werden kodnnen, lasst sich dadurch nicht
ableiten, dass dies die Engpassmanagementkosten in gleichem MaRe gedampft werden.

e Auswirkungen auf Liquiditat: Wie oben dargestellt wird ein dynamisches Netzentgelt in einzelnen Zeitrdumen nicht
erldésneutral sein. Je nach Marktpreisniveau kdnnen sich Einnahmenilberschiisse oder -defizite ergeben, woraus
Herausforderungen bei der Liquiditat der betroffenen Netzbetreiber resultieren. Zudem miissen hohe Geldbetrage
zwischen den Netzbetreibern gewalzt werden. Verzégerungen kénnen hier zu finanziellen Herausforderungen bei
betroffenen Netzbetreibern fihren.

5. Beantwortung der Fragen aus den Orientierungspunkten

Frage 1: Wird die Einschatzung geteilt, dass Kosten flir Netzverluste und Kosten fiir Regelleistung zur Bildung einer
Netzentgeltkomponente mit Finanzierungsfunktion (Kapazitatspreis) genutzt werden sollten? Oder sollen diese Kosten
auch der Anreizfunktion zugeordnet werden?

Sofern eine Beteiligung von Einspeisern an diesen Kosten gewilinscht ist, erscheint die Zuordnung zur
Finanzierungsfunktion grundsatzlich sachgerecht.

Frage 2: Sind in einer Welt mit zunehmender EE-Einspeisung, deren Grenzkosten zwar nicht Null sind, die aber deutlich
niedriger liegen als bei einer Brennstoff-basierten Stromproduktion, signifikante Auswirkungen von
Einspeisenetzentgelten auf die Strompreisbildung zu erwarten? Welche Wirkungen sind fiir Import- und Exportmengen
zu erwarten? Werden Stromexporte verteuert?

Auswirkungen bestehen unabhangig von den Grenzkosten. Die zentrale Frage ist, in welcher Héhe sich die Grenzkosten
der jeweiligen Einspeiser erhdhen. Wahrend Kapazitatsentgelte eher geringe Auswirkungen auf die Grenzkosten haben
und damit vor Erlése von Einspeisern abschopfen, was entweder in hoheren Foérdersatzen oder in weniger Zubau
resultiert, haben Arbeitspreise Auswirkungen auf die Grenzkosten. Hier wird es zwangslaufig zu Wirkungen auf die
Import- und Exportmengen kommen. Es ist deshalb sinnvoll, auf Arbeitspreise mit Finanzierungswirkung zu verzichten.
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Frage 3: Sind alle volleinspeisende Erzeugungsanlagen ab der Niederspannung mit Leistungsmessung zu betrachten?
Oder sollten in die Uberlegungen auch Prosumer miteinbezogen werden? Oder geniigen die bisher diskutierten Optionen
der BNetzA flir Prosumer eine angemessene Finanzierungsbeteiligung zu gewahrleisten (vgl. Orientierungspunkte zu
den Entgeltkomponenten)?

Weite Teile der Photovoltaikleistung sind in der Niederspannung angeschlossen. Mit Blick auf Diskriminierungsfreiheit
scheint es sachgemag, alle Anlagen gleichermafien mit Einspeiseentgelten zu belasten. Es ist jedoch fraglich, ob eine
Umsetzung bei Prosumern prozessual sinnvoll ist. Zum einen sollten Bruchstellen vermieden werden, bei denen Kunden
zusatzlich belastet werden, sobald ein intelligentes Messsystem verbaut wurde und sie davor freigestellt gewesen waren.
Zum anderen ist der Aufwand fiir die Umsetzung relativ hoch und steht wohl nicht in einem angemessenen Verhaltnis
zum Nutzen. Aus Sicht der 4UNB kénnte es deshalb ausreichen, Ausnahmen fiir Prosumer zu setzen und hier
ausschlief3lich die pauschale Finanzierungsbeteiligung anzustreben.

Frage 4: Ist es in einem einheitlichen StromgroRhandelsmarkt vorstellbar, neue Anlagen und Bestandsanlagen, die einen
Vertrauensschutz genieRen, unterschiedlich zu behandeln?

Hinsichtlich eines Kapazitétspreises halten es die 4UNB mit Blick auf den StromgroRhandelsmarkt durchaus fiir
vorstellbar, zwischen Neuanlagen und Bestandsanlagen zu unterscheiden.

Frage 5: Wie sind die Gesamtwirkungen von Einspeiseentgelten mit Finanzierungsfunktion auf die Wirtschaftlichkeit von
Anlagen zu bewerten?

Dies hangt davon ab, ob die Kosten weitergegeben werden kdnnen oder nicht. Arbeitspreise haben eher geringe
Auswirkungen auf die Wirtschaftlichkeit; werden tendenziell weitergegeben, sorgen jedoch fiir eine geringflgige
Reduktion der Volllaststundenzahl aufgrund der héheren Importe.

Kapazitatspreise haben das Potenzial, die Wirtschaftlichkeit von Bestandsanlagen ohne Vertrauensschutz deutlich
starker zu reduzieren. Bei geférderten Neuanlagen werden die Kosten eingepreist und flihren zu steigenden Geboten.
Potenzielle Investitionen ohne Férderung werden durch einen Kapazitatspreis unattraktiver.

Frage 6: Wie genau muss ein dynamisches Netzentgelt ausgestaltet sein, um netzdienliches Verhalten (d.h.
Engpassvermeidung) von Einspeisern effektiv und effizient anzureizen?

Bei der vollumfanglichen Anwendung der dynamischen Netzentgelte auf alle Situationen mit prognostizierten Engpassen
sehen die UNB aufgrund der oben beschriebenen Prognoseproblematik im Ubertragungsnetz das Problem, dass ein
effektives und effizientes Signal fiir netzdienliches Verhalten nur schwer gegeben werden kann. Ein geringes
dynamisches Netzentgelt, das nur in Zeiten von Strompreisen um 0 €/ MWh gilt und die Abschaltreihenfolge steuern
kann, ist aufgrund seiner Prazisierung auf diese Zeiten und aufgrund der geringen Hohe hingegen deutlich effektiver und
effizienter. Zudem kénnte es in diesen Zeiten ohne massive Erléseinschrankungen fur die betroffenen Erzeuger einen
sinnvollen Beitrag zur Reduktion der Engpassmanagementvolumina leisten.

Frage 7: Wird die Einschatzung geteilt, dass die Engpassmanagementkosten genutzt werden kénnen und sollen, um
Netzentgelte mit Anreizfunktion mit einem sinnvollen 6konomischen Hebel bilden zu kdnnen?

Aufgrund der oben dargestellten Herausforderungen ist dieser Hebel 6konomisch schwierig und in vielen Situationen
nicht effektiv.

25



Cherz N

amprion 4 =TeNNeT TRZNSNETBW

Elia Group

Berlin, Dortmund, Bayreuth, Stuttgart, 27.03.2026 Anlage

Frage 8: Wie muss ein dynamisches Netzentgelt ausgestaltet sein, ohne (in _einer Lernphase) Einfluss auf die
Vermarktung der Erzeugungsanlagen auszuliben, aber dennoch den Zielen der Anreizfunktion gerecht zu werden?

Ohne Einfluss auf die Vermarktung kann sich das Ziel einer Engpassvermeidung nicht ergeben.

Frage 9: Wie schnell kann bei Einspeisern mit einem dynamischen Arbeitspreis gestartet werden? Wie bei Speichern
auch 2029, weil bei dieser Netznutzergruppe ebenfalls die Voraussetzung der 1/4-h-genauen Messung bereits gegeben
ist?

Prinzipiell gibt es aus UNB-Sicht keine gréReren technischen Hemmnisse, ein solches Konzept auch zeitnah auf
Einspeiser (im Ubertragungsnetz) zu erweitern. Zu beriicksichtigen wére jedoch die Anzahl der zu adressierenden
Einspeiser, die absehbar deutlich tber der Anzahl an zu adressierenden Speicher liegt.

Frage 10: Wie sollte eine Koordination mit den Redispatch-Prozessen aussehen, um einen widerspruchsfreien Anreiz
zu schaffen?

Redispatch-Prozesse sind unabhangig von der Einflihrung eines dynamischen Netzentgelts auch zukiinftig zwingend
notwendig. Beispielsweise stellt sich ein Teil der Engpasse im Ubertragungsnetz erst kurz vor Stromlieferzeitpunkt ein
und ist im Vorfeld schwer prognostizierbar. Einem solchen Engpass kann nicht gesichert tber ein dynamisches
Netzentgelt begegnet werden. Sofern ein Engpass bei der Berechnung eines dynamischen Entgelts nicht vorhergesehen
bzw. die Marktakteure nicht wie erwartet auf den Anreiz reagieren, misste mit den Redispatch-Prozessen trotzdem in
den Anlagen-Dispatch eingegriffen werden. Einen widerspruchsfreien Anreiz kann es somit nicht geben.

Frage 11: Wie stark soll die Regionalisierung der dynamischen Entgelte erfolgen, um zielgenaue Signale fiir den Betrieb
von EE-Anlagen zu senden?

Fir das Ubertragungsnetz ist bei einer Einfilhrung eine Vielzahl an Regionen sinnvoll. Es ist denkbar, sich an den 22
Regionen des WAPP zu orientieren. Alternativ kdnnen auch neue Zuschnitte erfolgen, welche sich starker an den
netztechnischen Gegebenheiten orientieren.

Herausfordernd ist die Umsetzung im Verteilnetz. Beispielsweise ist der Einfluss der Einspeisung eines Erzeugers im
Verteilnetz auf die Lastflusssituation im Ubertragungsnetz abhéngig davon, ob das Verteilnetz eindeutig und dauerhaft
einem einzelnen Netzknotenpunkt im Ubertragungsnetz zugeordnet ist.

Frage 12: Insbesondere in unteren Spannungsebenen kann davon ausgegangen werden, dass die derzeit vermehrt
bestehenden Engpasse als eher temporar und vergleichsweise kurzfristig behebbar anzusehen sind. Damit stellt sich
die Frage, ob die Einflihrung eines komplexen Systems von dynamischen Einspeiseentgelten zur Adressierung von
Engpassen auch auf diesen Spannungsebenen sinnvoll ist?

--- keine UNB-Antwort mangels Betroffenheit ---
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Frage 13: Bedarf es eines vorzeichengerechten dynamischen Preissignals beiderseits des Engpasses, um hinter dem
Engpass zusatzliche Erzeugung anzureizen?

Sofern ein dynamischer Arbeitspreis ausgestaltet werden soll, ist zu einer vorzeichengerechten Ausgestaltung geraten.
Anderenfalls wirde Erzeugung ausschlieRlich verteuert und die Auswirkungen in den entsprechenden Stunden auf die
europaischen Strommarkte waren entsprechend groR. Zudem wére aus Sicht der 4UNB dann die EU-Cap nicht mehr
eingehalten.

Auch mit dieser vorzeichengerechten Ausgestaltung bestiinden diese Probleme jedoch weiterhin, dann aber in
abgeschwachter Form.

Frage 14: Welche Optionen fiir die Einfiihrung von Einspeiseentgelten halten sie flir vorzugswiirdig:

o Option 1: Fokus auf Anreizfunktion zur bewussten Verhaltensanderung durch wirkméachtige dynamische Netzentgelte
auch auf die Gefahr von Uberreaktionen hin und gegebenenfalls Nachsteuern durch Senkung der dynamischen

Netzentgelte?

o Option 2: Dynamisches Netzentgelt mit geringer Anfangshéhe in der Einfiihrungs- und Lernphase auch auf die Gefahr
einer_unvollstandige Engpassentlastung hin_und gegebenenfalls Nachsteuern durch Anhebung der dynamischen

Netzentgelte?

Aufgrund der im Konsultationsbeitrag dargestellten Herausforderungen sehen die 4UNB beide von der BNetzA
vorgeschlagenen Optionen grundsatzlich weitestgehend kritisch. Sofern die BNetzA ein dynamisches
Erzeugernetzentgelt umsetzen méchte, empfehlen die 4UNB, iiber ein geringes Entgelt zur Steuerung der
Abschaltreihenfolge nachzudenken. Auch hier besteht zwar ein hoher Umsetzungsaufwand, die 4UNB gehen jedoch
aktuell davon aus, dass hierdurch im Sinne einer Kosten-Nutzen Abwagung ein geeigneter Beitrag zur Begegnung der
Herausforderung steigender Spitzen-Redispatch-Bedarfe in EE-Uberschusssituationen geleistet werden kann.
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