
ENERGIEMARKT – NETZENTGELTE

AgNes-Zwischenbericht: Wo stehen wir 
bei der Reform der Netzentgelte? 
Steffen Boche und Wolfgang Elsenbast

Mit der Reform der Allgemeinen Netzentgeltsystematik Strom (AgNes) zeichnet sich ein Paradigmenwechsel ab. Ziel 
der Bundesnetzagentur (BNetzA) ist es, dass Netzentgelte über die Finanzierung der Netzinfrastuktur hinaus auch 
netzdienliches Nutzungsverhalten anreizen sollen. Die Bundesnetzagentur (BNetzA) hat am 27. Mai 2026 ein Hinter-
grundpapier mit Zwischenergebnissen zum Reformvorhaben vorgestellt. In diesem Beitrag werden die Vorschläge 
dargestellt und im Lichte der im AgNes-Prozess dazu veröffentlichten Stellungnahmen analysiert. Zur Bewertung der 
diskutierten Modelle wird ein Vergleich zum Stand in der Schweiz und den dortigen Entwicklungen gezogen.     

Das Anliegen von AgNes

Die Stromnetzentgeltverordnung (Strom­
NEV), die bislang die Bildung von Netz­
entgelten regelt, tritt mit Ablauf des 
31.12.2028 außer Kraft. Zur Vermeidung 
erheblicher Rechtsunsicherheiten muss 
die BNetzA daher den bisherigen Rege­
lungsstand der §§ 12 ff. StromNEV durch 
eine oder mehrere Festlegung(en) erset­
zen. Dies erfolgt im AgNes-Prozess, des­
sen erste Ergebnisse mit dem Zwischen­
bericht [1] nun vorliegen. Unabhängig 
von der rechtlichen gibt es auch eine 
zwingende sachliche Notwendigkeit, denn 
die aktuelle Netzentgeltsystematik ist 
nicht mehr zeitgemäß. Sie stammt aus 
einer Zeit, in der Netzengpässe kein rele­
vantes Thema waren. Die Reform der 
Netzengelte ist umso zwingender, da ein 
erheblicher Teil des Ausbaus der erneuer­
baren Energien noch kommt und der 
Netzausbau immer noch deutlich verzö­
gert ist. 

Die volkswirtschaftlichen Dimensionen 
des Netzausbaus sind erheblich. So schät­
zen die Übertragungsnetzbetreiber den 
Investitionsbedarf bis 2045 auf 365–392 
Mrd. €. Davon entfallen 149–167 Mrd. € 
auf Offshore-Netzanbindungen. Die gro­
ßen Verteilnetzbetreiber schätzen die 
Investitionen für den Netzausbau bis 2045 
auf ca. 207 Mrd. € (ohne 1:1-Ersatz). 
Auch die Kosten des Netzengpassmanage­
ments steigen, sie belaufen sich aktuell 
auf ca. 3 Mrd. €. Das jetzige System setzt 
keine Verhaltensanreize für eine netz­
dienliche Netznutzung, um einen ineffi­
zient hohen Netzausbau zu vermeiden.

Herausforderungen durch die Energie­
wende, die auch seitens der BNetzA im 
AgNes-Prozess Berücksichtigung finden, 

sind der Ausbau von PV- und Windkraft­
anlagen, erhöhte Anschlussbegehren 
durch Speicher und Rechenzentren so­
wie die Transformation in der Wärmeer­
zeugung und Mobilität, wodurch Netz­
engpässe zunehmen und Netzausbau­
bedarfe einhergehen. Dabei steigert der 
verzögerte Netzausbau die Engpass­
managementkosten. Die Volatilität des 
Systems nimmt durch die erneuerbare 
Stromerzeugung deutlich zu, sodass der 
Flexibilitätsbedarf zunimmt. Eine wesent­
liche Anforderung an die Netzentgelt­
systematik ist es, dass Kosten verursa­
chergerecht getragen und fair verteilt 
werden. 

Die bestehende Netzentgeltsystematik 
wurde für ein Energiesystem entwickelt, 
das von zentralen Großkraftwerken, weit­
gehend passiven Verbrauchern und ge­
ringen Anforderungen an die Flexibili­
tät geprägt war. Mit dem Fortschreiten 
der Energiewende stellt sich zunehmend 

die Frage, ob die bisherige Ausgestaltung 
den zukünftigen Anforderungen an Fi­
nanzierung und Systemsteuerung noch 
gerecht wird. AgNes adressiert deshalb 
zwei Zielgrößen gleichzeitig: die Finan­
zierung eines stark wachsenden Netzes 
und die Beanreizung netzdienlichen Ver­
haltens. Beide Ziele sollten möglichst 
effizient erfüllt werden. Wichtig bei der 
Bewertung der Ausgestaltung der Maß­
nahmen ist eine Unterscheidung nach 
Finanzierungs- und Anreizfunktion:

	■ Über Entgeltkomponenten mit Finan­
zierungsfunktion soll der Finanzie­
rungsbedarf der Netzbetreiber nahe­
zu vollständig gedeckt werden. 

	■ Über Entgeltkomponenten mit An­
reizfunktion sollen Investitions- und 
Einsatzentscheidungen und auch der 
Verbrauch von Netznutzern so beein­
flusst werden, dass deren Wirkungen 
auf die  Netzkosten stärker internali­
siert werden. 

Die AgNes-Reform zielt auf eine Netzentgeltsystematik, in der die Volatilität erneuerbarer Er-
zeugung angemessen berücksichtigt wird� Bild: Adobe Stock
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Dabei ist zu beachten, dass Netzentgelte 
mit Finanzierungsfunktion auch Verhal­
tensanreize setzen und Entgeltkompo­
nenten mit Anreizfunktion einen gewis­
sen Finanzierungsbeitrag erzielen.

Bei der bisherigen Netzentgeltsystematik 
stand die Finanzierungsfunktion im Vor­
dergrund. AgNes kann daher als Ansatz 
verstanden werden, neben der Finanzie­
rungsfunktion eine möglichst wirksame 
Anreizfunktion zu implementieren. Vor 
diesem Hintergrund untersucht der Bei­
trag, inwieweit die im Zwischenbericht 
von AgNes vorgeschlagenen Reformele­
mente dieser Funktion gerecht werden.

Modell für Großverbraucher   

Vorgesehen ist ein neues Modell für 
Großverbraucher. Für Verbraucher mit 
einem Netzanschluss oberhalb der Nieder­
spannung bzw. einem Verbrauch größer 
als 100.000 kWh/a mit Netzanschluss in 
der Niederspannung soll gelten, dass die 
Netznutzer für eine ex-ante bestellte 
Kapazität ein Kapazitätsentgelt zahlen 
sollen. Darüber hinaus ist ein zweigeteil­
ter Arbeitspreis vorgesehen. Für die inner­
halb der Kapazitätsbestellung verbrauch­
ten Mengen soll ein regulärer Arbeits­
preis (AP1) gelten. Für oberhalb der 
Kapazitätsbestellung verbrauchte Men­
gen soll ein höherer Arbeitspreis (AP2) 
angesetzt werden. Es wird alternativ 
eine Konkretisierung vorgeschlagen, und 
zwar, dass der AP2 mindestens 200 % 
und maximal 350 % von AP1 beträgt und 
dass die Netzkosten zu 30 % bis 60 % 
aus dem regulären Arbeitspreis (AP1) 
abgedeckt werden. Die Kapazitätsbestel­
lung durch den Verbraucher kann jähr­
lich nach Veröffentlichung der Preis-
blätter durch die Netzbetreiber erfolgen. 
Wenn keine Kapazitätsbestellung eines 
Verbrauchers vorliegt, leitet der Netz-
betreiber die Kapazität aus den dem Netz­
betreiber vorliegenden Lastgängen des 
Netznutzers ab. Wann und ob ein zusätz­
licher dynamischer Arbeitspreis (AP3) 
für Großverbraucher eingeführt wird, ist 
derzeit noch offen.

Während der derzeit etablierte Leistungs­
preis die höchste individuelle Leistungs­
inanspruchnahme ex post bepreist, macht 
der Kapazitätspreis die Nutzung knapper 
Netzressourcen bereits ex ante sichtbar 
und reduziert Flexibilitätshemmnisse, 

da für individuelle, seltene Lastspitzen 
nur der AP2 anfällt. Aus Sicht der Bundes­
netzagentur verbessert das Kapazitäts­
buchungssystem sowohl die Kostenre­
flexivität der Netzentgelte als auch die 
Planbarkeit für Netzbetreiber und Netz­
nutzer.

Dieses Modell steht in Konkurrenz zu 
einem Modell, das der BDEW zusammen 
mit dem EWI entwickelt hat [2]. Das 
BDEW-Modell besteht aus zwei statischen 
und einer dynamischen Komponente. Die 
statischen Komponenten sind eine garan­
tierte Kapazität (GK) und ein Überschrei­
tungspreis (ÜP). Eine Dynamisierung 
erfolgt über die optionale Kapazität (OK), 
die von flexiblen Verbrauchern gebucht 
und deren Verfügbarkeit vom Netzbe­
treiber temporär eingeschränkt werden 
kann. Bei Überschreiten der optionalen 
Kapazität greift ein teurer Überschrei­
tungspreis. Es wird vorgeschlagen, dass 
die Dynamisierung graduell erfolgt, bspw. 
zunächst in statischen Zeitfenstern pro 
Jahr, und im Laufe der Zeit eine Anpas­
sung vorgenommen wird. Das Modell soll 
perspektivisch und mit Übergangsphase 
unabhängig von der Spannungsebene für 
alle Netzkunden gelten, die mit einem 
intelligenten Messsystem (iMSys) ausge­
stattet sind. Für SLP-Kunden ohne iMSys 
soll weiterhin das geltende Grundpreis-
Arbeitspreis-Modell angewendet werden. 

Aus Sicht des BDEW leistet die Mindest­
kapazität einen gut prognostizierbaren 
Beitrag zur Netzkostendeckung. Für die 
Netznutzer stünde auch schon ein wesent­
licher Teil der zu zahlenden Netzentgelte 
vorab fest, was die Planbarkeit erhöht. 
Die Kostenreflexivität sei laut BDEW hö­
her, da die netzauslegungsrelevante zeit­
gleiche Jahreshöchstlast besser abgebildet 
wird als über Arbeitspreise. Ergänzend 
wird aber auch angemerkt, dass mögliche 
Verteilungswirkungen zu beachten sind. 
Laut EWI sind die Vorteile des Modells 
auch darin zu sehen, dass die optionale 
Kapazität lastgetriebene Engpässe im 
Verteilnetz über Mengensignale mit hoher 
Planungssicherheit adressiert [3].

Im Gegensatz zum BDEW-Modell haben 
Arbeitspreise im BNetzA-Modell noch eine 
wichtige Rolle. Diese sollen dazu führen, 
dass die Anreizwirkung des Entgeltes mit 
Finanzierungsfunktion möglichst gering 
ausfällt, d. h., dass marktliche Anreize 

über Großhandelspreise und netzdienli­
che Signale über die Entgelte mit Anreiz­
funktion möglichst wenig verzerrt wer­
den. Das BDEW-Modell denkt hingegen 
Anreiz- und Finanzierungsfunktion zu­
sammen. Dadurch erhalten Netzsignale 
voraussichtlich ein stärkeres Gewicht. 
Eine verursachergerechte Kostenweiter­
gabe gemäß den tatsächlichen Wirkungen 
auf die Netzkosten ist dadurch weniger 
gegeben, weil die gleichzeitige Netznut­
zung relevant ist. Diese ist nicht identisch 
mit der Summe der individuellen Jahres­
höchstlasten (dabei ist der Gleichzeitig­
keitsfaktor zu berücksichtigen). 

Im Vergleich dazu sind in der Schweiz 
die Netzbetreiber auf den höheren Netz­
ebenen in ihrer Preissetzung weitgehend 
frei. Dabei dominieren klar Leistungs­
preise, ergänzt durch Arbeits- und Grund­
preise (letztere auf der Mittel- und Hoch­
spannung). Es wird kein Kapazitätsmo­
dell wie in AgNes diskutiert, die 
gemessene Leistungsspitze ist weiterhin 
der zentrale Kostentreiber.

Das Grundmodell in der 
Niederspannung

Das im AgNes-Prozess vorgesehene Grund­
modell in der Niederspannung umfasst 
einen verpflichtenden Grundpreis zuzüg­
lich eines Arbeitspreises. Es gilt für alle 
Verbraucher in der Niederspannung mit 
einer jährlichen Entnahme von bis zu 
100.000 kWh. Zudem soll ein höherer 
Grundpreis für Prosumer anfallen. Hier 
ist ein Aufschlag auf den Grundpreis in 
Höhe von 70–90 % des Grundpreises 
vorgesehen. Der Grundpreis soll 20–40 % 
der Netzkosten abdecken. Damit sollen 
die Finanzierungsbeiträge der Prosumer 
erhöht werden, da sich diese durch die 
Netzkostenweitergabe über Arbeitspreise 
ansonsten weniger an den Netzkosten 
beteiligen, ohne dass diese tatsächlich 
Netzkosten reduzieren würden.

Dieser Vorschlag wird heftig diskutiert. 
Eine Alternative bestünde darin, Kapazi­
tätspreise oder gestaffelte Grundpreise 
für Prosumer anzuwenden. Seitens des 
BDEW wird das Modell abgelehnt, denn 
mit einer umfassenden Verwendung des 
BDEW-Vorschlags könnte man auf ein 
„Prosumerentgelt“ verzichten und netz­
dienliches Verhalten mit einem einzigen 
Entgeltsystem anreizen – statt getrennte 
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Entgeltsysteme mit Finanzierungs- und 
Anreizfunktion aufzusetzen. Es sei daher 
nicht nachvollziehbar, warum ein Kapa­
zitätspreis nicht auch für Netznutzer mit 
einem Jahresverbrauch von weniger als 
100.000 kWh gewählt würde. Auch BSW 
und BVES sehen darin keine Vorteile ge­
genüber einem Kapazitätspreis [4].

Grundpreise haben vor allem eine Finan­
zierungs- und keine Anreizfunktion. Sie 
sind deshalb gut geeignet, damit Prosu­
mer einen vergleichbaren Beitrag wie 
andere Netznutzer zur Netzkostenfinan­
zierung leisten. Grundpreise setzen je­
doch keine netzdienlichen Anreize, was 
seitens der BNetzA aber auch nicht damit 
erreicht werden soll. Dafür sollen zu­
künftig dynamische Netzentgelte als Ent­
gelt mit Anreizfunktion zum Einsatz 
kommen. 

Die Verteilungswirkungen der Umset­
zung des BDEW-Modells wären ergän­
zend näher zu untersuchen, wenn man 
dieses bevorzugt, da die gleichzeitige An­
wendung auf der Niederspannungsebene 
eine größere Änderung darstellt. Die Ein­
führung von Kapazitätspreisen für Pro­
sumer und weitere Netznutzer in der Nie­
derspannung ist vermutlich mit erhebli­
chen Verteilungswirkungen verbunden. 
Tendenziell würden Haushalte mit einem 
gleichmäßigen Lastprofil und einer ho­
hen Auslastung ihrer Anschlusskapazi­
tät profitieren, während Netznutzer mit 
hohen Leistungsanforderungen und ver­
gleichsweise geringer Auslastung stär­
ker belastet würden. Für Prosumer mit 
Batteriespeichern, Wärmepumpen oder 
steuerbaren Verbrauchseinrichtungen 
entstünden zugleich Anreize, ihre Flexi­
bilität netzdienlich einzusetzen und da­
durch ihre Kapazitätsinanspruchnahme 
zu reduzieren. Ihre konkrete Ausprägung 
hängt jedoch wesentlich von der Parame­
trierung der Kapazitätspreise ab und be­
dürfte daher einer vertieften Analyse. 
Zudem ist zu beachten, dass gerade bei 
den Niederspannungskunden individuel­
le Höchstlastzeitpunkte nicht mit der 
zeitgleichen Höchstlast zusammenfallen, 
was eher gegen das Modell spricht.

In der Schweiz wurde bei der letzten Re­
form der Netzentgelte für Haushalts- und 
Gewerbekunden in der Niederspannung 
neben einem weiterhin stark arbeitsbasier­
ten Tarifierungsmodell aus ebendiesen 

Gründen die Option dynamischer Netzent­
gelte eingeführt. Zugleich wurde ein ver­
einfachtes Modell eingeführt, dass die 
Netzbetreiber bis zu 50 % der Netzkosten 
über einen zeitdifferenzierten Leistungs­
preis decken können. 

Kostenwälzung

Im AgNes-Prozess vorgesehen wird eine 
Entkopplung der Kostenwälzung zwi­
schen Netzbetreibern und Netzebenen 
von der Ermittlung der Netzentgelte für 
Letztverbraucher. Die Verteilung des 
Wälzungsbetrages soll auf Basis des 
Schlüssels des „netzbezogenen Letztver­
brauchs“ erfolgen. Er ist definiert als die 
Summe aller Letztverbraucherentnah­
men aus der betreffenden und allen nach­
gelagerten Ebenen bis hin zur Nieder­
spannungsebene. Dies umfasst sowohl 
Mengen im eigenen Netz als auch in Net­
zen von nachgelagerten Netzbetreibern. 
Damit soll die Deckung der vorgelagerten 
Kosten anhand der tatsächlichen Nut­
zung des Netzes erfolgen [5].

Der BDEW stimmt dem Vorschlag im 
Wesentlichen zu. Er merkt aber an, dass 
die Verwendung der kWh-basierten Kos­
tenwälzung mit einem Bruch der avisier­
ten Netzentgeltsystematik einhergeht und 
die Komplexität des gesamten Systems 
erhöht. Wichtig ist aber, dass die neue 
Netzentgeltsystematik in der Praxis für 
alle umsetzbar ist. Auch Stimmen aus der 
Stromwirtschaft bringen diesen prakti­
schen Punkt an, d. h., dass klare Umset­
zungsregeln notwendig sind. 

Andere Stimmen sind kritischer. So merkt 
bspw. die Thüga an, dass neben den sys­
tematischen Fragen das vorgeschlagene 
Modell erhebliche praktische Herausfor­
derungen aufwirft. Die Stromnetze sind 
in weiten Teilen durch vermaschte Struk­
turen geprägt, in denen Energieflüsse 
nicht eindeutig einzelnen Netzebenen 
oder Netzpfaden zugeordnet werden kön­
nen. Eine verursachungsgerechte Zuord­
nung von Energiemengen im Sinne des 
vorgeschlagenen Modells sei vor diesem 
Hintergrund nur eingeschränkt möglich. 
EWE NETZ sieht derzeit keinen triftigen 
Grund, das System der Kostenwälzung 
übergangsweise mit Bezug zum Letzt­
verbrauch zu ändern. Die aktuelle Vor­
gehensweise, die Kosten entsprechend 
den (netzebenenscharfen) Jahreshöchst­

lasten zu wälzen, sei ein etablierter und 
sachgerechter Prozess. Die Zuordnung 
der Kosten nach dem Letztverbrauch 
hätte gegenüber dem aktuellen Modell 
vergleichbare Vor- und Nachteile im 
Hinblick auf die verursachungsgerechte 
Zuordnung von Kosten.

Aus unserer Sicht wirkt der Vorschlag 
ebenfalls kontraintuitiv [6]. So ist die 
Jahreshöchstlast für die Netzkosten von 
Bedeutung und nicht der Letztver­
brauch. Es wird mithin unterstellt, dass 
dieser recht umfassend mit der Last 
übereinstimmt. In der Schweiz wird zu 
90 % nach der Leistung gewälzt und nur 
zu 10 % nach dem Verbrauch (dies aber 
netto). 

Einspeiseentgelte mit  
Finanzierungsfunktion

Ab dem 1.1.2029 soll ein kapazitätsba­
siertes Einspeiseentgelt mit Bezug auf die 
vertraglich festgelegte Netzanschluss­
leistung erhoben werden (sog. G-Kom­
ponente). Zahlungspflichtig sind Erzeu­
gungsanlagen, deren installierte Brutto­
leistung den Schwellenwert von 30 kW 
überschreitet. 

Die Übertragungsnetzbetreiber sollen 
jährlich gemeinschaftlich einen bundes­
einheitlichen Kapazitätspreis festlegen. 
Nach der vorgeschlagenen Formel soll er 
4 bis 7 €/kW/Jahr betragen. Grundsätz­
lich soll es eine Ausnahme für Bestands­
anlagen für 20 Jahre nach Inbetriebsnah­
me geben. Prosumer und Steckersolarge­
räte sind nicht betroffen. Entscheidungen 
zu Baukostenzuschüssen (BKZ) sowie zur 
Implementierung von Flexible Connection 
Agreements (FCA) sollen im Jahre 2027 
erfolgen. 

Interessant ist, dass die BNetzA die G-
Komponente als ein Entgelt mit Finan­
zierungsfunktion konzipiert. Dies wider­
spricht der ökonomischen Literatur, die 
fordert, dass diese so ausgestaltet sein 
sollte, dass netzdienliche Standorte ge­
ringere Beiträge zahlen. Dadurch erhiel­
ten Investoren Anreize, Anlagen dort zu 
errichten, wo das Netz weniger belastet 
wird und weniger Ausbaubedarf ent­
steht. Sinnvoll wird meist eine Lösung 
zusammen mit Baukostenzuschüssen 
(BKZ) erachtet: die BKZ für Netzausbau­
kosten. 
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Der Vorschlag der G-Komponente wird 
eher kritisch gesehen. So stellt Frontier 
in einem Gutachten für RWE fest [7], 
dass Einspeisenetzentgelte von den 
Stromerzeugern in den Geboten am 
Strommarkt berücksichtigt und somit 
an die Verbraucher weitergegeben wer­
den. Dieser Punkt trifft aber nicht für 
die Ausgestaltung der G-Komponente 
als Kapazitätspreis zu. Zutreffend ist 
aber die Kritik, dass eine G-Komponente 
die Förderkosten bei den erneuerbaren 
Energien erhöhen kann, da auch hier die 
Zahlungen mit berücksichtigt werden. 
Dies kann zu geringeren Erzeugungska­
pazitäten führen. 

Lion Hirth kritisiert [8], dass eine Len­
kungswirkung zum Zeitpunkt der Inves­
tition voraussetzt, dass Investoren Ent­
scheidungsspielraum haben. Bei Offshore-
Wind wären aber die meisten Eckpunkte 
jedoch vom Staat vorgegeben: Standorte 
und die Netzanschlusskapazität folgen 
unmittelbar aus der staatlichen Flächen­
planung – ein Entgelt kann die Standort­
wahl also gar nicht steuern. Da Offshore-
Wind über Contracts for Differences (CfD) 
gefördert wird, würden die Mehrkosten 
am Ende vor allem im Bundeshaushalt 
landen. Ein Erzeugernetzentgelt wirke 
also wie eine – wegen der zusätzlichen 
Unsicherheit teurere – Netzfinanzierung 
aus dem Haushalt über den Umweg der 
Offshore-Windkraft. Mehr Lenkungswir­
kung gäbe es indes bei Onshore-Wind, da 
könnte eine G-Komponente netzsparende 
Anreize setzen. Allerdings sehe der jetzi­
ge Vorschlag eine bundeseinheitliche G-
Komponente vor, wo gerade diese Anreiz­
funktion entfällt.

Der BDEW sieht die grundsätzlichen Vor­
teile einer G-Komponente, da der Netzaus­
bau in einspeisedominierten Netzen vor 
allem durch den energiepolitisch beding­
ten kontinuierlichen Zubau erneuerbarer 
Energien getrieben ist. Allerdings würden 
die Ziele der Anreizfunktion mit der Ein­
führung von Einspeiseentgelten nicht er­
reicht. Deren Einführung erhöhe die Kom­
plexität und den bürokratischen Aufwand. 
Der BNE sieht eher Vorteile in einem alter­
nativen Ansatz, die BKZ in jährliche Raten 
aufzuteilen, um feste und im Rahmen der 
Finanzierungsstrukturierung verlässlich 
planbare Kapazitätsentgelte zu gewähr­
leisten. Auch der BSW bevorzugt einen gut 
designten Baukostenzuschuss. Auch bei 

den Unternehmen der Stromwirtschaft 
findet die G-Komponente recht begrenzt 
Anklang. Es sollte eher innerhalb eines 
Netzgebiets möglich sein, den BKZ räum­
lich zu differenzieren, insbesondere in der 
Hochspannung. Der BKZ setzt einmalige, 
investitionsbezogene Standortsignale und 
Anreize zur optimalen Netzanschlussdi­
mensionierung. Die Höhe des BKZ könnte 
aufgrund der Entwicklungen der Netzeng­
pässe für Neuinvestitionsentscheidungen 
in späteren Jahren angepasst werden. Öf­
ters kommt der Vorbehalt, dass Einspeise­
entgelte schwerer kalkulierbar wären.

Internationale Erfahrungen

In der EU gibt es diverse Länder mit Ein­
speiseentgelten, wobei es einen gewissen 
Trend zu deren Einführung gibt (siehe 
Tab. 1). 

Fasst man die Diskussion zusammen, so 
ist vor allem die bundeseinheitliche Aus­
gestaltung der G-Komponente zu kriti­
sieren. Die BNetzA verlagert die Anreiz­
funktion, welche normalerweise mit der 
Einführung einer G-Komponente verbun­
den wird, auf die BKZ und dynamische 
Netzentgelte. Eine G-Komponente sollte, 
wenn sie eingeführt wird, möglichst regio­

nal und nach Technologien differenzieren, 
wie bspw. im UK, Dänemark und in Nor­
wegen. So könnte sie ihre Steuerungs­
wirkung entfalten. In der jetzigen Aus­
gestaltung wirkt sie wie eine komplexe 
Finanzierungskomponente. Sinnvoll ist 
der Bestandsschutz.

In der Schweiz wurde die Einführung ei­
ner G-Komponente bei der letzten Reform 
des Stromversorgungsgesetzes verworfen, 
um die Konkurrenzfähigkeit der Wasser­
kraft zu sichern. Deren Einführung wird 
aber erneut diskutiert werden, da Groß­
verbraucher darin einen Vorteil sehen.

Speichernetzentgelt mit 
Finanzierungsfunktion 

Bei der Speicherregulierung wird vorgese­
hen, dass netzgekoppelte Stromspeicher 
sich durch ein moderates bundeseinheitli­
ches Kapazitätsentgelt an der Netzfinan­
zierung beteiligen. Das Kapazitätsentgelt 
orientiert sich an der vertraglichen Netz­
anschlusskapazität des Stromspeichers. 
Arbeitsbezogene Entgelte werden nicht 
erhoben. Alternativ könnten anlagenge­
koppelte Stromspeicheranlagen netzent­
geltseitig mit der Letztverbrauchs- oder 
Erzeugungsanlage, an die sie gekoppelt 

Land G-Komponente BKZ

DE nein, aber kommend ja

CH nein Netzkostenbeitrag, was ähnlich ist

BE ja, alle Ebenen, regional differenziert Ja

DK ja, alle Ebenen, geographisch differen­
ziert im Verteilnetz

Regional differenzierter Beitrag zu 
Netzverstärkungen

F ja, Übertragungsnetz projektbezogene Beteiligung an 
Netzausbauten („quote-part“)

UK ja, Übertragungs- und Verteilnetz, 
unterschieden nach Technologie und im 
Übertragungsnetz regional differenziert

ja

LUX nein ja

NL nein, aber in Planung nicht systematisch, kein  
klassischer BKZ

NOR alle Anlagen über 100 kW, einheitlich  
pro eingespeister kWh (Übertragungs- 
und Verteilnetz) sowie über Wirkverluste 
(zeitlich und regional differenziert)

Infrastrukturbeitrag

AT nein BKZ, Einspeiser sollen zudem ab 
dem 1. Januar 2027 einen jährlichen 
Versorgungsinfrastrukturbeitrag 
entrichten

Vergleich der Beteiligung der Erzeuger an den Netzkosten
� Quelle: BET [9] und eigene Recherche

Tab. 1
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sind, zusammen behandelt werden. Spei­
cherentgelte für Speicher in Prosumer-
Anlagen (< 30 KW) werden nicht erhoben.
Der Vorschlag „Speicher über ein Kapazi­
tätsentgelt“ erfährt vielfach Zustimmung. 
Der BDEW schlägt vor, ein Kapazitätsent­
gelt in Abhängigkeit von der Anschluss­
leistung und des Wirkungsgradverlustes 
des Stromspeichers zu erheben, sodass 
der Speicher einen Kapazitätspreis nur 
im Verhältnis seiner Wirkungsgradver­
luste bezahlt. Dies erlaubt einen kosten­
reflexiven und planbaren Finanzierungs­
beitrag von Stromspeichern an den Netz­
kosten und setzt systemdienliche Anreize. 
Zusätzlich sollten Kapazitätspreis-Rabatte 
im Verhältnis zu betrieblichen Einschrän­
kungen aus dem Abschluss einer flexib­
len Netzanschlussvereinbarung (FCA) 
gewährt werden. Diese wären für Neu­
anlagen zwischen Netz- und Anlagenbe­
treiber zu vereinbaren. 

Wichtig sei, so bspw. der VKU, dass bei 
Speichern ihr Netzentgelt bei netzdien-
licher Betriebsweise aufgrund ihrer spe­
zifischen Eigenschaften deutlich redu­
ziert wird. So fordert weitergehend der 
BSW, dass, sofern Speicher prinzipiell 
netzdienlich agieren, sie vollständig von 
den Netzentgelten befreit werden soll­
ten. Die SWM sprechen sich dafür aus, 
dass Speicher einen geringeren Finan­
zierungsbeitrag leisten sollten als kon­
ventionelle Netznutzer. Sie bevorzugen 
einen reduzierten Kapazitätspreis be­
zogen auf die vertraglich festgelegte 
Anschlusskapazität für Speicher – wie 
auch für Elektrolyseure. Darüber hin­
aus sollten Speicher über Baukostenzu­
schüsse und dynamische Netzentgelte an 
den Netzkosten möglichst verursacherge­
recht beteiligt werden.

Das Vorgehen der BNetzA ist insgesamt 
vorteilhaft zu bewerten. Wichtig ist, dass 
eine netzdienliche Fahrweise der Spei­
cher belohnt wird. Dies ist durch die Ein­
führung dynamischer Netzentgelte für 
Speicher gewährleistet. Werden diese ein­
geführt – ohne einen Rebound-Peak zu 
erzeugen –, so könnte man auch auf einen 
Kapazitätspreis verzichten. Dies wäre 
somit noch näher zu untersuchen [10]. 
Hinzu kommen dann noch FCAs.

Die Diskussion um Speicherentgelte ver­
deutlicht zugleich die grundsätzliche 
Herausforderung einer Netzentgeltsys­

tematik, die sowohl Finanzierungs- als 
auch Anreizfunktionen erfüllen soll. Aus 
Sicht der Finanzierungsfunktion ist eine 
Beteiligung von Speichern an den Netz­
kosten erwägenswert, um die Netzkos­
ten auf eine möglichst große Nutzerzahl 
zu verteilen und dadurch für individuelle 
Nutzer zu begrenzen. Aus Sicht der An­
reizfunktion sollten Speicher hingegen 
nur diejenigen Kosten tragen, die sie ver­
ursachen. Speicher können Lastspitzen 
reduzieren, erneuerbare Erzeugung zeit­
lich verschieben und damit sowohl den 
Netzausbaubedarf als auch Redispatch­
kosten verringern. Ihre tatsächliche Wir­
kung auf das Netz hängt jedoch maßgeb­
lich vom konkreten Betriebsverhalten 
ab. Während ein netzdienlich eingesetz­
ter Speicher zur Entlastung des Systems 
beitragen kann, kann ein marktpreis­
getriebener Betrieb lokale Netzengpässe 
unter Umständen sogar verstärken. Vor 
diesem Hintergrund erscheint die Her­
ausforderung neben der grundsätzli­
chen Frage einer Kostenbeteiligung von 
Speichern darin zu liegen, die Entgelt­
strukturen so auszugestalten, die netz­
dienliche Betriebsweisen fördern und 
netzbelastende Verhaltensweisen ange­
messen bepreisen. Dies ist über dyna­
mische Netzentgelte möglich.

In der Schweiz wurde im Rahmen der 
vorbereitenden Arbeiten bei der letzten 
Revision des Stromversorgungsgesetzes 
auch ein Kapazitätsentgelt für Speicher 
in Gutachten für das Bundesamt für Ener­
gie vorgeschlagen [11]. Schlussendlich 
wurde es aber verworfen und eine 
Netzentgeltbefreiung für Batteriespei­
cher und Umwandlungsanlagen einge­
führt, um diese mit den Pumpspeicher­
kraftwerken gleichzustellen. Dabei wer­
den reine Speicher (ohne Endkunden) 
von den Netzentgelten befreit. Speicher 
mit Endverbrauchern werden nur von 
den Arbeitsentgelten befreit, sodass be­
stehende Grund- oder Leistungspreise 
erhalten bleiben und zur Netzkosten­
finanzierung beitragen. Speicher kön­
nen zudem für netzdienliches Verhalten 
von den Verteilnetzbetreibern vergütet 
werden, auch können sie dynamisch be­
preist werden.

Dynamische Netzentgelte

Bei den dynamischen Netzentgelten soll 
es ab 2027 ein Opt-in für Verbraucher 

auf der Niederspannung geben. Ab 2028 
wird es eine Folgefestlegung für dyna­
mische Netzengelte bei Speichern geben, 
sodass ab spätestens 2030 deren Beprei­
sung erfolgen kann. Zwischen 2030 und 
2032 sollen dynamische Netzentgelte bei 
Erzeugern eingeführt werden.

Das Zielmodell umfasst einen zeitlich 
(15 Minuten) und örtlich variablen Ar­
beitspreis, ein unterschiedliches Preis­
signal vor und hinter einem Engpass und 
eine „vorzeichengerechte“ Ausgestaltung 
des Preissignals. Es soll zu einer Veröf­
fentlichung des Preissignals auf einer 
Plattform vor dem Day-Ahead kommen. 
Die Höhe des Preissignals soll sich an 
den Engpassmanagement-Kosten und der 
Wirksamkeit der Anreizsetzung orien­
tieren.

Die Stellungnahmen zu den dynami­
schen Netzentgelten sind durchmischt. 
Teils werden sie klar befürwortet, bspw. 
in der Stellungnahme der Monopolkom­
mission. Die SWM merken bei ihrer eher 
positiven Einschätzung an, dass dyna­
mische Netzentgeltkomponenten auch 
das Ziel verfolgen sollten, lastbedingte 
Netzengpässe zu adressieren, bspw. im 
Folge einer Sektorkoppelung. Zudem 
könnte die dynamische Netzentgeltkom­
ponente zumindest langfristig auch die 
Netzverlustkosten widerspiegeln. Sie 
erwähnen zudem, dass ein schrittweiser 
Ansatz verfolgt werden sollte und aus­
reichende Zeiträume erforderlich sind, 
um die neuen Preiskomponenten prakti­
kabel umzusetzen. Die Thüga merkt an, 
dass vor Einführung dynamischer Netz-
entgelte eine Kosten-Nutzen-Analyse zu 
erfolgen habe. Teils wird angeführt, 
dass ihre Einführung sehr komplex sei, 
bspw. seitens der E.ON-VNB. Angemerkt 
wird auch, dass die Einführung der dyna­
mischen Netzentgelte erlösneutral zu 
erfolgen habe und zusammen mit der 
Ausgestaltung von FCA und dem Gesamt­
system zu betrachten ist. 

Deutlich kritischer ist hingegen die Stel­
lungnahme der vier ÜNB. Sie würden bei 
Einführung dynamischer Netzentgelte 
auf der Übertragungsnetzebene zum Echt­
zeitpreisgestalter, was eine neue Rolle 
wäre. Zudem gäbe es eine Gefahr einer 
doppelten Steuerung mit dem Redispatch, 
der nicht ersetzt und komplizierter wird. 
Die Systemeffizienz bliebe unklar.
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Dynamische Netzentgelte in 
der Schweiz

In der Schweiz wurden dynamische Netz­
entgelte zum 1.1.2026 auf der Nieder­
spannungsebene eingeführt. Sie können 
als Grundmodell für Haushalte und Ge­
werbekunden in der Grundversorgung 
zum Einsatz kommen, wenn weiterhin 
eine nicht-dynamische Alternative be­
steht. Bislang werden sie alleine als 
Wahlmodelle (Opt-in) eingeführt. Aus den 
uns bekannten Erfahrungen der Verteil­
netzbetreiber erscheinen die Umsetzungs­
kosten vertretbar, v. a. auch insoweit kein 
Einführungszwang besteht. Zudem wurde, 
wie schon oben erwähnt, die Möglichkeit 
geschaffen, über zeitvariable Leistungs­
preise auch ein vereinfachtes, dynami­
scheres Tarifierungsmodell zu benutzen. 
Als Zielmodell wird in der Schweiz eine 
15-minütige Tarifierung gesehen, aber 
auch andere Modelle sind zulässig. Die 
dynamischen Netztarife sollen aus den 
heutigen geltenden HT-NT-Tarifen abge­
leitet werden, sodass es keine Belastung 
der anderen Kundengruppen geben kann. 
Es gibt derzeit keine Diskussion darüber, 
dynamische Netzentgelte auf den Netz-
ebenen 1 bis 3 einzuführen. Tab. 2 gibt 
eine Übersicht zur Verbreitung der dyna­
mischen Netzentgelte in der Schweiz.

Herauszuheben ist neben den Pionieren 
der dynamischen Netzentgelte Groupe E 
und AET, dass die EKZ Anreize für ein 
netz- und marktdienliches Verhalten set­
zen will, indem sie einen dynamischen 
Stromtarif mit einer dynamischen Netz­
nutzungskomponente und einer dyna­
mischen Energiekomponente anbietet. 
Die Energiekomponente soll die Netznut­
zungskomponente nicht dominieren. Es 
gibt garantierte Ober- und Untergrenzen 
für die Endkunden. Die Kommunikation 
der Tarife erfolgt bis 18:00 Uhr am Vor­
tag. Der Tarif soll sich durch die erwarte­
ten Einsparungen selbst finanzieren. 
Bislang werden keine negativen Netz­
nutzungspreise verwendet.

Zudem breiten sich in der Schweiz Mo­
delle der Flexibilitätssteuerung aus, die 
in Ergänzung zu den dynamischen 
Netztarifen zu sehen sind und den 
Netzbetreibern die Möglichkeit geben, 
umfassender Flexibilität gegen Vergü­
tung zu nutzen. Bspw. wird vereinbart, 
die obersten 40 % der Leistung nicht 

einzuspeisen. Dafür wird eine erhöhte 
Einspeisevergütung gegeben.

Bei der Ausgestaltung von dynamischen 
Netzentgelten ist zu beachten, dass diese 
Rebound-Peaks verursachen können. Des­
halb ist eine Kombination mit Leistungs- 
oder Kapazitätspreisen zu erwägen, um 

die Spitzenlast bestmöglich zu adressie­
ren. Dynamische Netzpreise plus dynami­
sche Strompreise, kombiniert mit einem 
Leistungs- oder Kapazitätspreis, könnten 
laut einer Studie rund 10 % der System­
kosten einsparen (dabei wurde unterstellt, 
dass die dynamischen Netzentgelte 40 % 
der Netzkosten abdecken) [12].

Netzbetreiber zeitliche Differenzierung In Verbindung mit 
dynamischen Strom-
preisen

Groupe E alle 15 Minuten nein

AET differenzierter HT-NT-Tarif nein

EKZ alle 15 Minuten ja

CKW stündlich nein

Primeo stündlich nein

Gruyere Energie differenzierter HT-NT-Tarif nein

Verbreitung dynamischer Netzentgelte in der Schweiz (Stand Anfang Juni 2026)
� : 

Tab. 2

Maßnahme Fokus der  
Steuerung

Bewertung

Netztarife für  

Großverbraucher

Finanzierungs- 

funktion

Das BNetzA-Modell mit ergänzenden  

dynamischen Netzentgelten kann die 

Netzbelastung besser erfassen als das 

BDEW-Modell.

Netztarife auf der 

NS-Ebene

Finanzierungs- 

funktion 

Es wurde kein Kapazitätspreis eingeführt, 

dessen Aufgabe könnten dynamische 

Netzentgelte besser übernehmen.

Kostenwälzung Finanzierungs- 

funktion

Das Modell wirkt eher kontraintuitiv, da  

es nicht die Höchstlasten, sondern den 

Letztverbrauch als maßgebliche Wälzungs­

größe verwendet.

Speicherentgelte Finanzierungs- 

funktion

Kapazitätsentgelte für Speicher sind vorteil­

haft, aber nicht zwingend erforderlich, wenn 

dynamische Netzentgelte, die Rebound-

Peaks vermeiden können, eingeführt werden 

könnten. Über dynamische Netzentgelte und 

FCAs wird zugleich die Netzdienlichkeit der  

Speicher entlohnt. 

G-Komponente Finanzierungs- 

funktion

Die Einführung erscheint bei regionalen  

BKZ nicht zwingend erforderlich, da die 

BNetzA im Gegensatz zur internationalen 

Praxis der G-Komponente eine reine  

Finanzierungsfunktion zukommen lässt. 

Dynamische  

Netztarife

Anreiz- 

funktion 

Die Einführung auf der Niederspannungs-

ebene und für Speicher ist vorteilhaft.  

Dabei ist es wichtig, auf die Vermeidung  

von Rebound-Peaks zu achten.  

Die Vorteilhaftigkeit dynamischer  

Netzentgelte auf der Übertragungsnetz- 

ebene bedarf weiterer Untersuchungen.

Zusammenfassende Bewertung 
�

Tab. 3
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Aus unserer Sicht überwiegen auf der 
Niederspannungsebene die Vorteile der 
dynamischen Netzentgelte, da sie Mög­
lichkeiten zur effektiven Laststeuerung 
schaffen. Auch zur Steuerung der Spei­
cher sind sie ein probates Instrument. 
Wichtig ist, wenn Knappheitspreise zur 
Reduzierung von Engpässen eingesetzt 
werden, dass diese mit ausreichender 
Präzision prognostiziert werden. Sie 
können gut zusammen mit einer dyna­
mischen Energiekomponente verbunden 
werden. Um Rebound-Peaks zu vermei­
den, ist zu erwägen, diese zusammen 
mit einem Leistungs-/Kapazitätspreis 
einzusetzen. Inwieweit eine weitere Aus­
dehnung auf höheren Netzebenen vor­
teilhaft ist, wäre noch vertieft zu unter­
suchen [13].

Abschließende Bemerkungen

Tab. 3 fasst die wesentlichen Ergebnisse 
dieses Beitrags zusammen. Dabei wird 
neben einer Kurzbewertung dargestellt, 
ob die jetzigen Vorschläge eher eine 
Finanzierungs- oder Anreizfunktion aus­
üben.

Die Analyse der bisherigen AgNes-Vor­
schläge zeigt, dass die Reform über eine 
Anpassung einzelner Netzentgeltbestand­
teile hinausgeht. Es zeichnet sich viel­
mehr ein Paradigmenwechsel ab: Netz-
entgelte sollen künftig nicht mehr aus­
schließlich der Finanzierung der Netz- 
infrastruktur dienen, sondern zuneh­
mend auch netzdienliche Investitions- 
und Betriebsentscheidungen unterstüt­
zen. Vorteilhaft sind die Verbesserungen 
bei den Netztarifen für die Großverbrau­
cher, die Einführung eines Kapazitäts­
preises bei den Speichern und die suk­
zessive Einführung der dynamischen 
Netztarife, bei denen noch Analysebedarf 
besteht. Letztere ermöglichen netzdien­
liche Anreize. Hinzu kommen regional 
differenzierte Baukostenzuschüsse und 
Regeln für FCAs, die ab 2027 präsentiert 
werden sollen.
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