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Der Elektrizitätsbinnenmarkt der EU wurde Ende 1996 eingeleitet, um mehr Versor-
gungssicherheit, Effizienz und Wettbewerb zu erreichen. Dabei entscheiden private 
Investoren über Ort, Zeitpunkt und Art der neu zu bauenden Kraftwerke. Sind die 
Rahmenbedingungen richtig gesetzt, um eine ökologisch und ökonomisch sinnvolle 
Aufteilung der Kraftwerke zu erhalten? Oder ist eine integrierte Energie- und Klima-
strategie erforderlich? 

 
 

1. Einleitung 

Mit der EU Richtlinie zum Elektrizitätsbinnenmarkt (EU 1996) wurde Ende des letzten Jahr-
hunderts die Liberalisierung der Strommärkte in Europa eingeleitet. Die Liste der Beweg-
gründe war lang, einen kurzen Überblick gibt Punkt (4) der Gründe in der Richtlinie:  
 

„Der Verwirklichung des Elektrizitätsbinnenmarktes kommt besondere Bedeutung zu; es 
gilt, unter gleichzeitiger Stärkung der Versorgungssicherheit und der Wettbewerbsfähig-
keit der europäischen Wirtschaft sowie unter Wahrung des Umweltschutzes die Effizienz 
bei der Erzeugung, Übertragung und Verteilung dieses Produkts zu verbessern.“  

 
Wie zu sehen, wurden verschiedene Aspekte berücksichtigt, die – wie nachfolgend disku-

tiert wird - zum Teil im Widerspruch stehen.  
 
In Deutschland und in Europa müssen in den nächsten Jahrzehnten neue Kraftwerkskapa-

zitäten in erheblichem Umfang aufgebaut werden. Diese sind nötig, 
• um alte Kraftwerke zu ersetzen, die sich dem Ende ihrer Lebensdauer nähern,  
• um die beschlossenen Ziele zur Reduzierung der Treibhausgas-Emissionen umzusetzen, 
• um die in Deutschland nach dem Atomkonsens wegfallenden Kapazitäten der Kernkraft-

werke zu ersetzen 
• und – zumindest in Teilen Europas – auch, um zusätzliche Nachfrage zu decken.  
 
Im liberalisierten Strommarkt wird die Entscheidung, wann, wo und welche Kraftwerke ge-
baut werden, privaten Investoren überlassen. Die Frage ist nun, ob in einem liberalisierten 
Strommarkt ausreichend Anreize für neue Kraftwerke gegeben werden. Investoren konven-
tioneller Kraftwerke äußern immer häufiger, dass die derzeitigen Rahmenbedingungen Inves-
titionen nicht zuließen. Andererseits erwarten die Befürworter der Stromerzeugung aus er-
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neuerbaren Energien, dass die entsprechenden Anlagen in einigen Jahren ohne Förderin-
strumente konkurrenzfähig sein werden.1 

In diesem Beitrag wird daher diskutiert, ob und wenn ja, unter welchen Bedingungen, In-
vestitionen in konventionelle Kraftwerke wirtschaftlich tragfähig sind. 

Dazu werden zunächst die Mechanismen dargestellt, die Investitionsentscheidungen im li-
beralisierten Strommarkt beeinflussen (Kap. 2). Anschließend wird diskutiert, welche Unsi-
cherheiten sich aus den bestehenden und künftig möglichen klimapolitischen Rahmenbedin-
gungen ergeben (Kap. 3). Schließlich wird untersucht, welchen Einfluss der politisch forcierte 
Ausbau erneuerbarer Energien auf die Investitionsanreize hat (Kap. 4). Basierend auf der 
Schlussfolgerung, dass es in einem liberalisierten Strommarkt, wie er zur Zeit in Deutschland 
vorliegt, wenig Anreize für Investitionen in neue konventionelle Kraftwerke gibt, werden Vor-
schläge abgeleitet, wie die Rahmenbedingungen so verändert werden können, dass Anreize 
für Investitionen in eine nachhaltige Energieversorgung entstehen (Kap. 5). 

 

2. Anreize für Investitionen im liberalisierten Strommarkt 

Die Investitionstheorie füllt heutzutage unzählige Bücher. Auf die verschiedenen Ansätze 
kann an dieser Stelle nicht eingegangen werden. Da die grundsätzlichen Überlegungen, die 
hier angestellt werden, nicht von der Methodik der Investitionsrechnung abhängen, wird ein 
vergleichsweise einfacher Ansatz gewählt: Eine Investition in ein Kraftwerk ist für den Inves-
tor dann vorteilhaft, wenn die durchschnittlichen Gesamtkosten der Produktion für Strom 
(die sog. Stromgestehungskosten) geringer sind als die durchschnittlichen Erlöse, die für den 
erzeugten Strom erzielt werden. 

 

2.1. Die Stromgestehungskosten 

Die Stromgestehungskosten eines Kraftwerks setzen sich zusammen aus einem variablen 
Anteil, der (in der Regel) proportional zur erzeugten Strommenge ist, und einem festen An-
teil, der unabhängig davon anfällt, ob das Kraftwerk Strom erzeugt oder nicht. Um die Be-
trachtung zu vereinfachen, wird unterstellt, dass es für die Stromproduktion nur drei Kosten-
faktoren gibt: 
• die Kapitalkosten,  
• die Brennstoffkosten und  
• die Umweltkosten in Form von Kosten für CO2-Emissionsrechte. 
 
Investitionskosten sind dabei typische Fixkosten während die beiden anderen Kostenblöcke 
variable Kosten darstellen. Erfahrungsgemäß sind sonstige Ausgaben wie feste und variable 
Betriebs- und Wartungskosten klein gegenüber den drei genannten Faktoren und werden 
deshalb für die grundsätzliche Betrachtung hier nicht weiter berücksichtigt. 

                                            
1  Bode und Groscurth (2008) argumentieren dagegen, dass sich liberalisierte Märkte und eine hohe 

Marktdurchdringung erneuerbarer Energien gegenseitig ausschließen. Siehe hierzu auch Kapitel 4. 



Um variable und feste Kosten zu den Stromgestehungskosten in Euro je Megawatt-Stunde 
(€/MWh) addieren zu können, müssen die Fixkosten auf die erzeugte Strommenge bezogen 
werden. Dazu wird die gesamte Investitionssumme zunächst mit Hilfe der Annuitätenmetho-
de auf die einzelnen Jahre der angestrebten Amortisationszeit verteilt. Werden die so ermit-
telten jährlichen Fixkosten der Investition durch die unterstellte Stromproduktion geteilt, er-
hält man die spezifischen Kapitalkosten des Kraftwerks.  

Die spezifischen Fixkosten hängen stark von der produzierten Strommenge ab. Brenn-
stoff- und CO2-Kosten sind im Gegensatz zu den Kapitalkosten variabel und proportional zur 
produzierten Strommenge. Sie hängen vom Brennstoffpreis, dem Nutzungsgrad des Kraft-
werks, den spezifischen CO2-Emissionen des Brennstoffs und dem CO2-Preis ab. 

 

 
 

Abbildung 1: Stromgestehungskosten verschiedener Kraftwerke 
 
 

2.2. Produktionsmenge, Strompreis und Erlös von Kraftwerken 

Der Erlös eines Kraftwerks ergibt sich als Produkt der verkauften Strommenge in einer Stunde und des 
Strompreises für diese Stunde. Die verkaufte Menge ist wiederum wichtig für die erwähnte Investi-

tionsrechnung. Im Folgenden wird davon ausgegangen, dass vollständiger Wettbewerb herrscht. Dies 
entspricht dem Leitbild der EU-Kommission. Nach der Kostentheorie bieten Erzeuger in einem solchen 
Setting zu Grenzkosten der Produktion an, d.h. zu den Kosten, die mit der Produktion einer weiteren 

Einheit anfallen. Kapitalkosten sind hierfür dann nicht mehr relevant. Die Grenzkosten ergeben sich im 
Wesentlichen als Summe der spezifischen Brennstoffkosten und spezifischen CO2-Kosten(siehe  

Abbildung 1)  
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Um die Preisgestaltung an der Börse zu beschreiben, wird im Folgenden ausschließlich der 
sogenannte Spot-Markt betrachtet.2 Dieser kommt dem tatsächlichen physikalischen Gesche-
hen am nächsten. Im Schnittpunkt der kumulierten Angebotskurve mit der Nachfragekurve 
ergibt sich dann für jede Stunde eines Tages ein gleichgewichtiger Preis, der auch den Erlös 
für die Kraftwerksbetreiber darstellt. Von diesem müssen sie die Grenzkosten und – um 
dauerhaft wirtschaftlich Arbeiten zu können, die Kapitalkosten bestreiten. Erst danach kön-
nen Gewinne erwirtschaften. 

 

 

 
 
Bisher wurde nur eine einzelne Stunde betrachtet. Sowohl die Merit-order Kurve als auch 

die Nachfrage unterliegen ständigen Veränderungen. Für eine Investitionsrechnung müssen 
die Erlöse aus dem Stromverkauf über alle Stunden eines Jahres und über alle Jahre der ge-
planten wirtschaftlichen Lebensdauer des Kraftwerks betrachtet werden. Der Zeitpunkt der 
Stromerzeugung ist wichtig, weil Strom nur in geringem Umfang gespeichert werden kann 
und in der Regel sofort genutzt werden muss.  

 
Die bisherigen Ausführungen machen deutlich, dass es im liberalisierten Strommarkt auf 

Grund der relativ hohen Kapitalkosten auf Dauer schwierig ist, Anreize für Investitionen in 
neue Kraftwerke zu schaffen. Auf dieses Problem wurde bereits vor einigen Jahren aufmerk-
sam gemacht [Weber 2002, BCG 2003]. Bislang hat es jedoch wenig Eingang in die energie-
politische Debatte gefunden.  

 

                                            
2  Neben dem Spotmarkt gibt es auch den Terminmarkt, an dem standardisierte Produkte, d.h. Strom 

einer definierten Leistung über feste Zeiträume (Jahre, Quartale, Monate), gehandelt werden. 

Abbildung 2: Preisbildung an der Strombörse in einer Stunde. 
Typischer Verlauf der Merit order Kurve für 2006 bei mittlerer Verfügbarkeit von Strom aus erneuerbaren Energien (EE). 

Der tatsächliche Verlauf hängt von den Gegebenheiten der jeweils betrachteten Stunde ab (eigene Darstellung). 



Da die bisherige Analyse rein statisch war, stellt sich die Frage, ob es nicht andere dyna-
mische Mechanismen gibt, die die notwendigen Anreize geben können.  

In der Praxis gibt es nicht nur den Spotmarkt, der hier betrachtet wird, sondern auch 
Terminmärkte, an denen längerfristige Lieferverträge gehandelt werden. Im Falle einer 
Knappheit bei den Stromerzeugungskapazitäten können z.B. einzelne Stromverbraucher, die 
sich zuvor am Terminmarkt eingedeckt haben, überlegen, ihren Verbrauch zu mindern und 
die so freiwerdenden Strommengen am Spotmarkt anzubieten. Die dabei auftretenden Preise 
als Knappheitspreise bezeichnet [Joskow 2006, Ockenfels 2008]. Dabei können sie auch Prei-
se oberhalb der Grenzkosten von Kraftwerken verlangen, wodurch Anreize für Investitionen 
geschaffen werden könnten. 
 

Werden mehr Kraftwerke abgeschaltet als neu hinzukommen, so verschiebt sich die Merit-
order Kurve in Abbildung 2 nach links. Solange noch weitere Kraftwerke einsatzbereit sind, 
steigt der Strompreis auf deren Grenzkosten.3 Für die bestehenden Kraftwerke bedeutet dies 
eine Erhöhung ihrer Erlöse und – da die Betriebskosten gleich bleiben – auch der Deckungs-
beiträge. Gleichzeitig steigen die Anreize für Investitionen in neue Kraftwerke. 

 
Nach der ökonomischen Theorie bieten diese Effekte Anreize, in neue Kraftwerke zu in-

vestieren [vgl. dazu Joskow 2006, Ockenfels 2008]. Durch die Besonderheiten des Strom-
marktes kann sich dieser Anreiz aber nicht voll entfalten. Für neue Kraftwerke sind die durch 
die beschriebenen Mechanismen nur solange von Vorteil, wie weniger Kapazität zugebaut 
wird als vom Netz geht. Ansonsten wird durch die neuen Kraftwerke das alte Preisgefüge 
wiederhergestellt oder die Preise können sogar sinken. Es kommt hinzu, dass ein Kapazitäts-
engpass nur in einer geringen Zahl von Stunden auftreten würde, so dass die neuen Kraft-
werke auch nur in diesen wenigen Stunden von hohen Strompreisen profitieren würden. Dies 
wirkt sich auf die durchschnittlichen Erlöse nur dann merklich aus, wenn die Knappheitsprei-
se sehr hoch sind. 

 
In diesem Zusammenhang ist zum einen zu bedenken, dass Strom nicht (oder nur in en-

gen Grenzen) speicherbar ist. Er muss dann erzeugt werden, wenn er benötigt wird. Es kön-
nen keine Vorräte für Zeiten der Knappheit angelegt werden, die dafür benutzt werden kön-
nen, ein Angebot über die kurzfristigen Produktionsmöglichkeiten hinaus auf den Markt zu 
bringen. Zum anderen, dass zwischen der Entscheidung für den Bau einer neuen Anlagen 
und der tatsächlichen Inbetriebnahme je nach Kraftwerkstyp mehrere Jahre vergehen kön-
nen. Die Verbraucher sind mangels Substituten auf Strom angewiesen. Eine physische 
Stromknappheit ist daher mit großen volkswirtschaftlichen Schäden verbunden, die sich aber 
nicht in den Preisen widerspiegeln, so dass auch daraus kein Anreiz für Investitionen ent-
steht. 

 

                                            
3 Bislang standen so viele alte Kraftwerke aus vergangenen Zeiten mit hohen Überkapazitäten zur 

Verfügung, dass Knappheitssituationen kaum aufgetreten sind. Dies wird sich jedoch mit der 
schrittweisen Stilllegung dieser Anlagen ändern. 
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Im Ergebnis lässt sich festhalten, dass der liberalisierte Strommarkt bei funktionierendem 
Wettbewerb – auch ohne Berücksichtigung von Klimaschutz und erneuerbaren Energien – 
auf Dauer kaum Anreize bietet, in neue Kraftwerke zu investieren. Vor diesem Hintergrund 
sind die jüngsten Beschlüsse unter dem EU Energie- und Klimapaket verständlich, die die 
Möglichkeit der Subventionierung neuer, effizienter Kraftwerksbauten in Höhe von bis zu  
15 % der Investitionskosten für den Zeitraum von 2013 bis 2016 ermöglichen (EUR 2008). 
Gleichwohl scheint ein solches Vergehen widersprüchlich mit dem Gedanken eines liberali-
sierten Marktes in dem Entscheidungsträger dezentral und individuell Investitionsentschei-
dungen treffen. Ob dies der Einstieg in eine dauerhafte Subventionierung ist, bleibt abzuwar-
ten.  

 

3. Einfluss der Klimapolitik auf Investitionen in der Stromerzeugung 

Es ist erklärtes Ziel der EU, die Treibhausgas-Emissionen bis 2020 um bis zu 30% zu sen-
ken [CEC 2008]. Deutschland hat sich sogar bereit erklärt, seine Emissionen im selben Zeit-
raum um 40% zurückzufahren [BMU 2007]. Klimaforscher gehen davon aus, dass die globa-
len Emissionen bis 2050 um 50% gesenkt werden müssen, um die Erhöhung der globalen 
Mitteltemperatur auf 2 Grad zu begrenzen. Um dieses Ziel zu erreichen, werden die Indust-
riestaaten ihre Emissionen vermutlich um 80%, ggf. mehr, reduzieren müssen [IPCC 2007]. 
Wenn man dieses Minderungsziel von 80% für 2050 auf die Stromerzeugung in Deutschland 
herunter bricht, verbleibt ein Emissionsbudget von ca. 85 Mio. t pro Jahr.4 Unklar ist derzeit 
allerdings wann und wie genau dieser Emissionspfad politisch fixiert wird. Auch könnten z. B. 
im Rahmen der Elektromobilität Emissionsbudgets noch zwischen den Sektoren verschoben 
werden. Die Zielfestlegung ist aber vor dem Hintergrund des bestehenden Emissionshandels-
systems für den CO2-Preis und damit für Investitionsentscheidungen besonders wichtig. Der 
Emissionshandel wurde als ein Instrument zur Umsetzung dieser Ziele in der EU eingeführt 
Seit 2005 sind alle großen stationären Emittenten von Kohlendioxid (CO2), dem wichtigsten 
Treibhausgas, zur Teilnahme verpflichtet. Dabei wird die erlaubte Gesamtmenge an CO2-
Emissionen festgelegt und in Form von Emissionsrechten verbrieft. Jede Anlage muss für ihre 
Emissionen eine entsprechende Menge von Emissionsrechten entwerten. Derzeit wird der 
größte Teil dieser Emissionsrechte noch kostenlos zugeteilt. Ab 2013 werden die Rechte, 
zumindest für den Bereich der Stromerzeugung, versteigert. Durch die Einführung des EU-
Emissionshandels ist der Ausstoß von CO2 mit Kosten verbunden. In der Betriebskalkulation 
eines Kraftwerks müssen die Kosten für die CO2-Emissionsrechte voll eingepreist werden, 
entweder als explizite Kosten oder als Opportunitätskosten.  

 
Werden die Emissionsziele nun immer nur kurzfristig für kurze Zeiträume im Vergleich zur 

technischen Lebensdauer von Kraftwerken festgelegt, kommt es auf Grund der Unsicherheit 

                                            
4 Es wird mittelfristig auch nicht mehr möglich sein, substantielle Mengen an Emissionsrechten aus 

Klimaschutzprojekten in Entwicklungsländern zuzukaufen. Länder wie China oder Indien werden 
dann selbst Emissionsobergrenzen haben müssen und ihr Emissionsbudget für die eigene Entwick-
lung benötigen. 



über die zu erwartenden Preise für Emissionsrechte zu einer weiteren Verschlechterung der 
Investitionsbedingungen für Kohlekraftwerke. 

 
Vor diesem Hintergrund gewinnt die Frage, ob Kohlekraftwerke künftig mit der sogenann-

ten CCS-Technik (Carbon Capture and Storage) ausgestattet werden können, große Bedeu-
tung. Diese Option wird gegenwärtig in einer ganzen Reihe von Forschungs- und Pilotprojek-
ten ausgelotet. Es kann aber heute noch nicht beurteilt werden, ob diese Technik überhaupt 
zur Verfügung stehen wird und wenn ja, zu welchen Kosten bzw. mit welchem tatsächlichen 
technischen Ablagerungspotential. Mit Blick auf das nachfolgende Kapitel ist zu bedenken, 
dass CCS-Anlagen in der Regel am besten für einen kontinuierlichen Betrieb geeignet sind.  

 
 

4. Einfluss der Förderung erneuerbarer Energien auf Investitionen in der 
Stromerzeugung 

Der Zubau von Anlagen, die Strom aus erneuerbaren Energien mit Grenzkosten von 
0 €/MWh erzeugen (z. B. Windkraftanlagen), verschiebt die Merit-order Kurve in Abbildung 2 
tendenziell nach rechts. Dadurch sinkt der Strompreis [Bode und Groscurth 2006, 2007]. Da 
die Stromerzeugung aus Windkraft und Photovoltaik jedoch nicht kontinuierlich erfolgt, son-
dern stark schwankt, ist das Ausmaß der Verschiebung und damit die Wirkung auf den 
Strompreis sehr unterschiedlich. Um belastbare Aussagen über Mittelwerte zu erhalten, müs-
sen Analysen mit hoher zeitlicher Auflösung von z.B. einer Stunde durchgeführt werden. 

Deutschland plant, den Anteil erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung bis 2020 auf 
30% zu erhöhen und die dann installierte Kapazität bis 2050 nochmals zu verdoppeln. Mit 
knapp 70 GW installierter Leistung nimmt Windenergie dabei die bedeutendste Rolle ein 
(BMU 2007a). Um zu verdeutlichen, wie durchgreifend dieser politisch gewollte Ausbau er-
neuerbarer Energien die Stromerzeugung verändert, zeigt Abbildung 3 wie viel Strom noch 
aus konventionellen Anlagen erzeugt werden muss. Die Kurven zeigen Tagesverlauf der mi-
nimalen Restlast, d.h. die Last nach Abzug der Einspeisung von Strom aus erneuerbaren 
Energien, für die verschiedenen Monate des Jahres. Die bekannte Struktur für Grundlast-, 
Mittellast- und Spitzenlastkraftwerke löst sich beinahe vollständig auf. 

 



8  
 

0

10

20

30

40

50

60

70

80

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

La
st
 [G

W
]

Stunde

Minimale monatliche Restlast 2006

Jan Feb Mrz Apr Mai Jun

Jul Aug Sep Okt Nov Dez

 

0

10

20

30

40

50

60

70

80

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

La
st
 [G

W
]

Stunde

Minimale monatliche Restlast 2030

Jan Feb Mrz Apr Mai Jun

Jul Aug Sep Okt Nov Dez

 

 
Die erhöhte Einspeisung hat zwei Konsequenzen: Zum einen sinkt der Großhandelsstrom-

preis durch die Verschiebung der Merit-order Kurve systematisch für alle Stunden. Es treten 
sogar Stunden auf, in denen keine konventionellen Kraftwerke mehr benötigt werden, um 
die Nachfrage zu decken. In diesen Stunden wird der Börsenpreis für Strom auf 0 €/MWh 
fallen. Windkraftanlagen verdienen gerade dann, wenn viel Wind weht (und die Nachfrage 
gering ist), wenig oder kein Geld. Zum anderen verringern sich die Nutzungsstunden der 
konventionellen Kraftwerke. Dadurch müssen ihre Fixkosten auf weniger Betriebsstunden 
umgelegt werden und die Stromgestehungskosten steigen. Hinzu kommt, dass auf Grund 
des fluktuierenden Angebots andere Anforderungen an die konventionellen Kraftwerke ge-
stellt werden, was wiederum für geplante CCS-Anlagen problematisch werden könnte.  

 
Die Analyse zeigt, wie schwierig es für einen Investor ist, die Ertragssituation für ein 

neues Kraftwerk abzuschätzen. 
 
An dieser Stelle sei erwähnt, dass auch die erneuerbaren Energien ohne Förderinstrumen-

te Ertragsproblemen gegenüber stehen werden, da der Strompreis immer dann besonders 
niedrig sein wird, wenn sie selbst viel Strom erzeugen (vgl. hierzu Abb. 2). Somit wird eine 
verlässliche Vergütung dauerhaft erforderlich sein, wenn deren Marktanteil wie vorgesehen 
steigen soll. Andernfalls fehlen die Investitionsanreize, und zwar auch dann, wenn die durch-
schnittlichen Gesamtkosten der Erzeugung der erneuerbaren Energien kleiner als die der 
konventionellen Kraftwerke sind [Bode und Groscurth 2008].  

 

5. Schaffung von Investitionsanreizen für konventionelle Kraftwerke 

Die Wirtschaftlichkeit neuer Kraftwerke hängt von einer Reihe von Faktoren ab, die vom 
Investor nicht zu beeinflussen und zum Teil nur schwer vorherzusagen sind: 

• Entwicklung der Brennstoffpreise 
• Entwicklung der CO2-Preise 

Abbildung 3: Tagesverlauf der minimalen monatlichen Restlast in Deutschland  
(= Stromnachfrage minus Einspeisung aus fluktuierenden Quellen)  

heute (links) und nach einem ehrgeizigen Ausbau erneuerbarer Energien im Jahr 2030 (rechts). 



• Entwicklung der insgesamt verfügbaren Kraftwerkskapazitäten im Verhältnis zur Nach-
frage  

• Entwicklung der Kapazitäten verschiedener Kraftwerkstypen  
Die daraus resultierende Unsicherheit führt dazu, dass Investoren bei großen Kraftwerkspro-
jekten sehr zurückhaltend sind. Wer dennoch in Kraftwerke investiert, wird mit zusätzlichen 
Risikoprämien kalkulieren.  

Zwischen dem Beginn der Planung für ein Kraftwerk und dessen Inbetriebnahme mehrere 
Jahre vergehen. Ein Mangel an Kraftwerkskapazität kann also nicht kurzfristig beseitigt wer-
den. Um die erforderliche Investitionssicherheit zu schaffen, muss ein Teil des Risikos außer-
halb des heutigen Strommarkts abgesichert werden. Im Gegenzug werden die Investoren 
auf einen Teil ihrer Gewinnchancen bei für sie günstigen Konstellationen verzichten müssen.  

Im Folgenden werden verschiedene Optionen diskutiert, wie dies geschehen könnte. Da-
bei sollen aber nicht nur wirtschaftliche Kriterien, sondern auch die Belange eines langfristi-
gen Klimaschutzes eine Rolle spielen. 

 

5.1. Erhöhung der Spotmarktpreise 

 
Vorstellbar ist, die Preise durch Regulierung anzuheben [Joskow 2006]. Man könnte im-

mer dann, wenn die Reservekapazität, d.h. die Differenz aus verfügbarer und nachgefragter 
Leistung, eine definierte Grenze unterschreitet, einen als Investitionsanreiz ausreichend ho-
hen Marktpreis künstlich festsetzen. Dies würde allerdings eine erhebliche Versuchung für 
entsprechend große Unternehmen bedeuten, diese Situation durch gezielte Rückhaltung von 
eigentlich verfügbaren Kraftwerkskapazitäten auszulösen. Alternativ könnte rückwirkend für 
die z.B. 20 bis 100 Stunden im Jahr mit der höchsten Last ein ausreichend hoher Preis ge-
zahlt werden.  

Ein wesentlicher Nachteil dieser Lösung liegt darin, dass die höhere Spotmarktpreise für 
alle Kraftwerke gelten und somit zu erheblichen Windfall-Profits für alte, abgeschriebene 
Anlagen führen, die ohne hoch profitabel sind. Damit würde auch die Gesamtbelastung der 
Verbraucher massiv steigen. 

 

5.2. Zusätzliche Erlöse für neue Kraftwerke 

Alternativ zur Vorgehensweise über den Spotmarktpreis kommen auch zusätzliche Erlöse 
in Betracht, die ausschließlich neuen Kraftwerken zufließen. 

 

5.2.1. Einführung einer Zubauverpflichtung durch den Regulierer 

Es könnte allen Letzt-Verkäufern von Strom vorgeschrieben werden, Verträge über Reser-
vekapazitäten in Höhe eines festen Prozentsatzes ihrer maximalen Leistungsabgabe im letz-
ten Jahr abzuschließen. Dadurch würde ein Markt für neue Kapazitäten entstehen, der den 
Betreibern einen wirtschaftlichen Betrieb ermöglicht. Vermutlich würden hiervon aber nur 
Anlagen mit geringen Investitionskosten, also im Wesentlichen Gasturbinen, profitieren.  
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5.2.2. Ausschreibung von Kapazitätsprämien für Kraftwerksinvestitionen 

Es könnte ein Wettbewerb um Kapazitätsprämien initiiert werden. Dazu schreibt ein zent-
raler Systemkoordinator5 regelmäßig Kapazitätskontingente für neue Kraftwerke aus. Diese 
können nach Techniken und Inbetriebnahme-Zeiträumen differenziert werden. Den Zuschlag 
erhalten diejenigen Projekte, die die geringste Prämie benötigen. Einmal in Betrieb vermark-
ten die Kraftwerke wie bisher ihren Strom an der Börse. Länder wie Chile, Kolumbien oder 
Südkorea haben bereits entsprechende Regelungen für ihre Strommärkte implementiert [vgl. 
dazu z.B. Park et al. 2007]. 

Auch bei diesem Verfahren ist allerdings nicht gesichert, dass das Kraftwerk tatsächlich 
seine vollständigen Gestehungskosten erhält. Dies ist vom jeweiligen Gebot abhängig. Das 
Angebot bei der Ausschreibung wird aus einer aktuellen Markteinschätzung heraus erstellt 
und kann sowohl zu hoch als auch zu niedrig liegen, je nachdem wie sich der Markt tatsäch-
lich entwickelt. Das Kraftwerk könnte also trotz der zusätzlichen Einnahmen unwirtschaftlich 
sein oder es könnte auch ohne diese Zahlungen wirtschaftlich sein, so dass die zusätzlichen 
Einnahmen „Windfall Profits“ darstellen. Die Zahlungen mindern lediglich das wirtschaftliche 
Risiko des Investors zu Lasten der Verbraucher. Zur Vermeidung von Windfall Profits schlägt 
Joskow [2006] vor, von den zu zahlenden Prämien diejenigen Deckungsbeiträge abzuziehen, 
die eine zu definierende Referenzanlage im Markt ohnehin erwirtschaftet hätte. 

 
Der Systemoperator kann durch gezielte Ausschreibung von Kontingenten die Zusammen-

setzung des künftigen Kraftwerksparks beeinflussen. Dies setzt allerdings die Erarbeitung 
einer nationalen Energiestrategie voraus. Insbesondere kann der Systemoperator darauf 
hinwirken, dass langfristige Ziele wie Klimaschutz, Versorgungssicherheit und Unabhängigkeit 
von Importen verfolgt werden. Dazu könnte der Systemoperator z.B. Kapazitätskontingente 
für Kohlekraftwerke vom Einsatz der CCS-Technik abhängig machen. Außerdem kann der 
Systemoperator Gasturbinen-Kontingente für Reserve- und Regelenergie ausschreiben. 

 

5.2.3. Einspeisevergütung für neue konventionelle Kraftwerke 

Analog zum EEG könnte auch für konventionelle Kraftwerke, die unbedingt benötigt wer-
den, eine feste Einspeisevergütung bezahlt werden. Auch hier könnte ein festes Kontingent 
ausgeschrieben werden. Den Zuschlag für die Lieferung über einen festen Zeitraum erhält 
dasjenige Projekt, das mit der geringsten Vergütung auskommt. 

Im Gegensatz zu Strom aus Windkraft und Photovoltaik unter dem EEG ist es jedoch für 
den Investor nicht einfach, die erforderliche Vergütung zu berechnen, da diese nicht allein 
von den bekannten Investitionskosten bestimmt wird, sondern den Unsicherheiten der 
Brennstoffpreisentwicklung unterliegt. Daher müsste über eine Kopplung der Vergütung an 
einen Brennstoffpreisindex nachgedacht werden. 

 

                                            
5  Dabei könnte es sich um die Bundesnetzagentur oder um eine nationale Netzgesellschaft (falls 

diese zustande kommt) handeln. 



5.3. Rückkopplungseffekte beim Kraftwerksneubau  

 
Bei der möglichen Schaffung von zusätzlichen Investitionsanreizen ist folgendes zu be-

denken: Wenn die für eine konsequente Klimapolitik erforderliche Reduzierung der CO2-
Emissionen auch in die künftigen Nationalen Allokationspläne übertragen wird, heißt das: 
Einem stetig sinkenden Budget an Emissionsrechten stünde eine durch Effizienzsteigerungen 
leicht sinkende beim Zubau von Braunkohlekraftwerken ggf. steigende Nachfrage gegenüber. 
In der Folge würde der Preis der Rechte kontinuierlich steigen. Dadurch würden die 
(Braun)kohlekraftwerke mit einiger Sicherheit aus der Merit order verdrängt und müssten 
dann eigentlich stillgelegt werden. Es ist durchaus möglich, dass die Kraftwerke ihre Investi-
tion bis dahin wieder eingespielt haben, denn der heutige CO2-Preis spiegelt nur das derzei-
tige, sehr moderate Minderungsziel wieder, nicht aber die langfristig notwendige Entwick-
lung. Die Investoren hoffen jedoch darauf, die Kraftwerke auch über diesen Punkt hinaus 
weiter betreiben zu können. Den Investoren, aber auch der Politik muss jedoch klar sein, 
dass der Betrieb der Kraftwerke möglicherweise vor dem Erreichen der technischen Lebens-
dauer der Kraftwerke unwirtschaftlich wird. Wenn Investoren und andere Stakeholder dies 
akzeptieren, ist im Prinzip gegen solche Investitionen nichts einzuwenden. Die Erfahrung 
zeigt jedoch, dass die vorzeitige Abschaltung eines Kraftwerks voraussichtlich Gegenstand 
intensiven Lobbyings von verschiedenen Seiten sein wird, sowohl für jede einzelne Anlage als 
auch in Bezug auf die Klimaschutzziele als Ganzes. Es ist zu erwarten, dass dann entweder 
zusätzliche Emissionsrechte ausgegeben oder die Emissionsbudgets erhöht werden. Beides 
führt letztlich dazu, dass die Klimaschutzziele nicht eingehalten werden. Abbildung 4 verdeut-
licht diesen Zusammenhang. 

Energiepolitik Klimapolitik

Bau neuer 
Kohlekraftwerke

Emissionen
steigen

CO2‐Preis
(& Strompreis)

steigt

stringentes 
Emissionsziel

Kohlekraftwerke
unwirtschaftlich

Lobbying
Kohlekraftwerke

gegen Emissionsziele

Verfügbarkeit CDM / JI 
kontinuierlich sinkend

Verfügbarkeit CCS
z. Z. unklar

geringerer
Klimaschutz

Kohlekraftwerke 
unwirtschaftlich

erfolgreich
nicht

erfolgreich  

 

Abbildung 4: Mögliche Wechselwirkung zwischen dem Bau neuer Kohlekraftwerke und der Klimapolitik
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6. Schlussfolgerungen 

In Deutschland und in Europa müssen in den nächsten Jahrzehnten neue Kraftwerkskapa-
zitäten in erheblichem Umfang aufgebaut werden. Der liberalisierte Strommarkt bietet bei 
funktionierendem Wettbewerb jedoch – auch in Abwesenheit klimapolitischer Nebenbedin-
gungen – nur in Ausnahmefällen Anreize für den Bau neuer Kraftwerke. Dies gilt heute – 
zumindest in den USA – als gesicherte Erkenntnis [Joskow 2006, Ockenfels 2008]. 

Diese schwierigen Rahmenbedingungen werden durch die Anforderungen des Klimaschut-
zes verschärft. Insbesondere die Unsicherheit über die tatsächlichen mittel- bis langfristigen 
Klimaschutzziele macht die Entscheidung für oder gegen ein Investment in ein konventionel-
les Kraftwerk schwierig.  

Darüber hinaus kommt es durch den über den Klimawandel forcierten Ausbau der er-
neuerbaren Energien zu weiteren Problemen aus Sicht der Betreiber konventioneller Anlagen. 
Zum einen sinkt durch den Ausbau der Kapazitäten mit geringen Grenzkosten systematisch 
der Strompreis und damit der Erlös, zum anderen kommt es durch die fluktuierende Produk-
tion bei gleichzeitiger Vorrangregelung für die erneuerbaren Energien zu neuen Anforderun-
gen an den Kraftwerkseinsatz, die nicht von allen Kraftwerkstypen erfüllt werden können. 

Aufgrund der Besonderheiten des Strommarktes hinsichtlich Speicherfähigkeit und Reali-
sierungszeiten neuer Bauvorhaben sowie der Bedeutung einer sicheren Stromversorgung für 
die Volkswirtschaft erscheint es sehr gewagt, darauf zu hoffen, dass die unsichtbare Hand 
des Marktes die richtige Lösung findet. Eine akzeptable Lösung des klassischen Zieldreiecks 
der Energiepolitik aus Versorgungssicherheit, Umwelt- und Klimaschutz sowie Wirtschaftlich-
keit ist mit dem aktuellen Marktdesign nicht zu erwarten. Daraus ergibt sich unmittelbar die 
Notwendigkeit für eine integrierte Energie- und Klimastrategie, die festlegt, welche Kapazitä-
ten zur Stromerzeugung Deutschland bzw. besser noch die EU künftig haben soll. Eine mög-
liche Option innerhalb der Logik eines liberalisierten Strommarktes ist dabei die Einrichtung 
von Kapazitätsmärkten, die neuen Kraftwerken zusätzliche Einnahmen verschaffen. Kapazi-
tätsprämien sind mit den langfristigen Klimaschutzzielen aber nur dann vereinbar, wenn bei 
der Ausschreibung neuer Kapazitäten deren CO2-Ausstoß Berücksichtigung findet oder strin-
gente, unverrückbare Emissionsbudgets für den Emissionshandel definiert werden. Zusam-
men mit den dauerhaft notwendigen Vergütungssystemen für die Stromproduktion aus er-
neuerbaren Energien wird mit den notwendigen Kapazitätsprämien jedoch mittel- bis lang-
fristig ein nicht unerheblicher Teil der Stromerzeugung auf Basis politisch festgesetzter Men-
gen bzw. Preisen erfolgen. Mit der ursprünglichen Idee des EU-Energiebinnenmarktes hat ein 
solches System nur noch wenig gemein.  
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