
Dieses Kapitel beleuchtet die technologischen Treiber der Flexibilisierung, insbesondere den
Business Case für Großbatteriespeicher, die Rolle virtueller Kraftwerke und neue
Aggregationsmodelle.
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Die ökonomische Bewertung von Großbatteriespeichern (Large-Scale BESS) hat sich im Jahr 2025
grundlegend gewandelt. Während in der vorangegangenen Dekade primär die Primärregelleistung
(FCR) als dominanter Business Case fungierte, erfordert das Marktumfeld des Jahres 2025 eine
komplexe Multi-Use-Strategie. Diese Analyse quantifiziert die Wirtschaftlichkeit unter
Berücksichtigung der drastisch gesunkenen Investitionsausgaben (CAPEX) und der zunehmend
volatilen Merchant-Erlöse in den Spotmärkten (Day-Ahead und Intraday).

Der signifikante Rückgang der CAPEX für stationäre Speichersysteme ist der primäre Treiber für die
Investitionsdynamik im Jahr 2025. Getrieben durch Überkapazitäten in der chinesischen
Zellfertigung und technologische Effizienzgewinne bei der Lithium-Eisen-Phosphat-Chemie (LFP),
sind die Systempreise auf ein historisches Tief gefallen.

Im Vergleich zum Preispeak der Jahre 2022/2023 haben sich die Kosten für LFP-Zellen mehr als
halbiert. Für voll integrierte Containerlösungen (inklusive PCS, Thermal Management und EMS)
beobachten wir 2025 Systempreise, die Projekte auch ohne staatliche Förderung (Subsidies)
rentabel machen. Entscheidend ist hierbei nicht nur der reine Zellpreis, sondern die Reduktion der
Balance-of-System-Kosten (BoS) durch höhere Energiedichten und standardisierte AC-Blöcke[^1].
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Eine detaillierte Betrachtung der Levelized Cost of Storage (LCOS) zeigt, dass die Kapitalkosten
(WACC) und die Zyklenfestigkeit nun einen größeren Hebel auf die Wirtschaftlichkeit haben als die
reinen Anschaffungskosten der Module. Die LCOS für 2-Stunden-Systeme (2h-Duration) nähern sich
zunehmend denen von Gaskraftwerken (Peaker Plants) an, was [Technologische Substitution
fossiler Kraftwerke] beschleunigt.

Ein Trend des Jahres 2025 ist die Verschiebung von 1-Stunden-Systemen hin zu 2- bis 4-Stunden-
Systemen. Während 1h-Systeme primär für Systemdienstleistungen optimiert waren, ermöglichen
längere Speicherdauern eine effektivere Partizipation am Intraday-Handel und die Glättung der
Residuallast. Die Grenzkosten für die Erweiterung der Kapazität (kWh) sind im Verhältnis zur
Leistung (kW) gesunken, was speicherintensivere Konfigurationen begünstigt[^4].

Die Struktur der Einnahmenseite (Revenue Stack) hat sich von sicheren Kapazitätsprämien hin zu
opportunistischen Handelsgewinnen verschoben.

Der Markt für FCR (Frequency Containment Reserve) und aFRR (automatic Frequency Restoration
Reserve) zeigt 2025 klare Sättigungstendenzen. Das Volumen dieser Märkte ist physikalisch
begrenzt und wächst deutlich langsamer als der Zubau an Speicherleistung. Dies führt zu einem
Kannibalisierungseffekt, der die Preise für Regelleistung auf das Niveau der Opportunitätskosten
drückt. Speicherbetreiber können sich nicht mehr allein auf diese Erlöse verlassen, sondern nutzen
sie lediglich als Basisabsicherung oder in Zeiten geringer Volatilität am Spotmarkt[^5].

Der Haupttreiber für den ROI (Return on Investment) im Jahr 2025 ist die Volatilität. Durch den
massiven Ausbau von Photovoltaik (PV) und Windkraft vertieft sich die "Duck Curve".

1. Intraday-Spread: Die Preisdifferenzen innerhalb eines Tages (Intraday Spreads) haben
sich ausgeweitet. BESS laden in den Mittagsstunden zu negativen oder sehr niedrigen
Preisen und entladen in den Abendspitzen (bzw. morgendlichen Lastspitzen).

2. Kontinuierlicher Intraday-Handel: Hier werden die höchsten Margen erzielt.
Algorithmischer Handel (Auto-Trading) nutzt kurzfristige Prognoseabweichungen von
Erneuerbaren Energien aus. Die Fähigkeit eines BESS, innerhalb von Millisekunden
Leistung bereitzustellen, bietet hier einen entscheidenden Vorteil gegenüber thermischen
Kraftwerken[^2].
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Die Analyse der Handelsdaten zeigt, dass Merchant-Erlöse mittlerweile 60-80% des Revenue Stacks
ausmachen können. Dies erhöht jedoch das Risikoprofil der Projekte, was wiederum Auswirkungen
auf die Finanzierungskonditionen hat (siehe Abschnitt ROI).

Neben den reinen Energiemärkten spielen regulatorische Rahmenbedingungen eine entscheidende
Rolle. Die Befreiung von Netzentgelten für die Einspeicherung (sofern der Strom wieder
ausgespeist wird) bleibt essentiell. Zukünftige Kapazitätsmechanismen, die Versorgungssicherheit
vergüten ("Capacity Payments"), könnten als [Regulatorische Rahmenbedingungen für Speicher]
einen stabilen Boden (Floor) für die Einnahmen bilden, sind jedoch 2025 in vielen Jurisdiktionen
noch in der Ausgestaltung[^3].

Die Wirtschaftlichkeitsberechnung (Financial Modelling) eines BESS-Projekts im Jahr 2025 erfordert
eine stochastische Simulation der Erlöse, da deterministische Modelle die Volatilität unzureichend
abbilden.

Unter konservativen Annahmen (Basis-Szenario) lassen sich für Großspeicherprojekte ungehebelte
Projekt-IRRs (Unlevered IRRs) im Bereich von 8-12% darstellen. Durch den Einsatz von
Fremdkapital (Leverage Effect) kann die Eigenkapitalrendite auf 15-20% gesteigert werden,
vorausgesetzt, die Zinsumgebung bleibt stabil.

Die Schlüsselfaktoren (Key Performance Indicators) für den ROI sind:

Spread-Capture-Rate: Wie viel Prozent der theoretisch möglichen Preisspreizung kann
das System realisieren?
Cycling-Aging: Die Degradation der Batteriezellen in Abhängigkeit von der Fahrweise.
Aggressives Trading erhöht den Umsatz, verkürzt aber die Lebensdauer bzw. erhöht die
Notwendigkeit für Augmentation (Nachrüstung von Modulen)[^6].

Eine Sensitivitätsanalyse zeigt, dass der Business Case 2025 robust gegenüber moderaten CAPEX-
Steigerungen ist, jedoch hochsensibel auf eine Abflachung der Volatilität reagiert. Sollte der
Ausbau der Erneuerbaren stagnieren oder der Netzausbau schneller voranschreiten als
prognostiziert (was Preiszonen-Engpässe reduziert), würden die Spreads sinken. Umgekehrt führen
Verzögerungen beim Netzausbau ("Redispatch") zu lokalen Preisspitzen, von denen strategisch
platzierte Speicher überproportional profitieren.
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Für Investoren und Projektentwickler ergeben sich aus der Marktsituation 2025 folgende
Handlungsempfehlungen:

1. Standortwahl: Der Netzanschlusspunkt (Point of Common Coupling, PCC) ist
entscheidend. Standorte mit hoher Einspeisung Erneuerbarer Energien (hohe
Volatilität/Negative Preise) oder in lastnahen Engpassgebieten sind zu bevorzugen.

2. Software-Kompetenz: Der Wert eines Speichers wird zunehmend durch die Güte der
Algorithmen bestimmt, die ihn steuern. KI-gestützte Prognosemodelle für Preiskurven sind
kein "Nice-to-have", sondern eine Notwendigkeit für die wirtschaftliche Betriebsführung.

3. Hybride Modelle: Die Kombination von BESS mit PV- oder Windparks (Co-Location)
reduziert die Anschlusskosten und ermöglicht das "Clipping-Recapture" (Speicherung von
sonst abgeregelter Spitzenleistung), was den effektiven Ertrag der Gesamtanlage steigert.

Der Business Case für BESS im Jahr 2025 ist positiv, aber komplexer als in der Vergangenheit. Die
Ära der einfachen, staatlich garantierten Erlöse ist vorbei. Stattdessen treten Speicher als zentrale
Akteure in den freien Markt ein, wobei ihre Rentabilität direkt mit der Volatilität des Stromsystems
und der eigenen technologischen Effizienz korreliert. Die gesunkenen CAPEX senken die
Eintrittsbarriere, doch das Management des "Merchant Risk" unterscheidet erfolgreiche von
scheiternden Projekten.

[^1]: BloombergNEF. (2025). Energy Storage System Cost Survey 2025. (H1 2025 Update). Analyse
der globalen Preisentwicklung für LFP-Zellen und Balance-of-System-Komponenten, inklusive
Prognosen zur weiteren Kostendegression bis 2030.

[^2]: Fraunhofer ISE. (2025). Marktwerte und Erlöspotenziale von Batteriespeichern im deutschen
Strommarkt. (Studie 03/2025). Untersuchung der Volatilität in Day-Ahead- und Intraday-Märkten
sowie der Kannibalisierungseffekte bei steigender Erneuerbaren-Durchdringung.

[^3]: Bundesnetzagentur. (2024). Evaluierungsbericht zur Festlegung der Netzentgelte für
Energiespeicher. (Az. BK4-24-055). Bewertung der regulatorischen Rahmenbedingungen gemäß §
118 Abs. 6 EnWG und Auswirkungen auf die Investitionssicherheit von Großspeichern.
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[^4]: Sterner, M., & Stadler, I. (2025). Energiespeicher - Bedarf, Technologien, Integration. (3.
Auflage). Springer Vieweg. Umfassende Analyse der techno-ökonomischen Parameter
verschiedener Speichertechnologien und deren LCOS-Entwicklung.

[^5]: Übertragungsnetzbetreiber (50Hertz, Amprion, TenneT, TransnetBW). (2025). Bericht zur
Entwicklung der Regelleistungsmärkte. Gemeinsamer Marktbericht über die Volumenentwicklung
und Preisgrenzkosten in den FCR- und aFRR-Auktionen.

[^6]: Wood Mackenzie. (2025). Global Energy Storage Outlook: The Merchant Reality. (Q1 Report).
Strategische Analyse der Finanzierbarkeit von Speicherprojekten unter Berücksichtigung von
Merchant-Risiken und Bankability-Anforderungen.



Die Transformation des deutschen Energiesystems, gekennzeichnet durch die Substitution
konventioneller Synchrongeneratoren durch stromrichtergeführte Erzeugungsanlagen (Erneuerbare
Energien, Speicher), erzwingt eine fundamentale Neuausrichtung der [Systemdienstleistungen].
Eine zentrale Herausforderung stellt hierbei die Spannungshaltung dar, welche physisch
untrennbar mit der Bereitstellung von Blindleistung (Q) verbunden ist.

Traditionell basierte die Blindleistungsbeschaffung auf verpflichtenden Anschlussbedingungen (Grid
Codes), bei denen Kraftwerke im Rahmen ihrer technischen Möglichkeiten Blindleistung
unentgeltlich oder zu regulierten Sätzen bereitstellen mussten. Mit dem Fortschreiten der
Energiewende und der zunehmenden Dezentralisierung der Einspeisung reicht dieses statische
Modell nicht mehr aus. Die räumliche Diskrepanz zwischen Erzeugung (vorwiegend Wind im
Norden) und Verbrauchszentren sowie der Wegfall der großen rotierenden Massen in den
Verbrauchsschwerpunkten erfordern neue, flexible Mechanismen.

In diesem Kontext etabliert sich die marktgestützte Beschaffung von Blindleistung als innovatives
Instrument. Der Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) 50Hertz Transmission GmbH (50Hertz) nimmt
hierbei eine Pionierrolle ein. Diese Fallstudie analysiert die Einführung entsprechender
Marktmechanismen und expliziert die sich daraus ergebenden ökonomischen Implikationen für
Betreiber von Großbatteriespeichern (BESS).
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Die rechtliche Grundlage für die Neuordnung der Blindleistungsbeschaffung findet sich unter
anderem im Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) sowie in den Festlegungen der Bundesnetzagentur.
Ziel ist es, die Beschaffung von Systemdienstleistungen diskriminierungsfrei, transparent und
marktorientiert zu gestalten.

Historisch betrachtet war die Blindleistungsbereitstellung eine "Nebenpflicht" der
Wirkleistungserzeugung. Dies führte jedoch zu Ineffizienzen, da Anlagen zur
Blindleistungsbereitstellung oft ihre Wirkleistungseinspeisung drosseln mussten
(Opportunitätskosten) oder an ungünstigen Netzknotenpunkten verortet waren. Das neue
Marktregime, wie es von 50Hertz pilotiert wird, trennt die Bereitstellung von der reinen
Netzanschlussverpflichtung. Es wird anerkannt, dass die Vorhaltung von Blindleistungskapazitäten
– insbesondere der dynamischen Blindleistung zur Stützung bei Fehlerfällen – einen
wirtschaftlichen Wert darstellt.

Das [EnWG] und europäische Richtlinien forcieren diesen Wandel, um Anreize für Investitionen in
Technologien zu schaffen, die das Netz stützen können, ohne zwangsläufig konventionelle
Kraftwerke sein zu müssen. Hierbei rücken insbesondere moderne Wechselrichtertechnologien und
Batteriespeicher in den Fokus.

50Hertz hat als einer der ersten ÜNB in Europa Verfahren entwickelt, um Blindleistungspotenziale
jenseits der gesetzlichen Mindestanforderungen über transparente Ausschreibungsverfahren zu
heben.

Im Gegensatz zum Wirkleistungsmarkt, der (in der Kupferplatten-Theorie der Gebotszone)
deutschlandweit einheitlich funktioniert, ist Blindleistung eine lokal physikalische Größe. Sie lässt
sich aufgrund des hohen Spannungsabfalls nicht effizient über weite Strecken transportieren. Das
Beschaffungsmodell von 50Hertz adressiert diese Lokalität durch die Definition spezifischer
Netzregionen oder Cluster, in denen ein konkreter Blindleistungsbedarf (Q-Bedarf) identifiziert wird.

In diesem Modell konkurrieren verschiedene Anbieter – von Windparks über PV-Freiflächenanlagen
bis hin zu Batteriespeichern – um die Bereitstellung. Entscheidend ist hierbei nicht nur der Preis,
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sondern auch die technische Eignung (z.B. die Fähigkeit zur Bereitstellung von Q bei null
Wirkleistung, auch bekannt als STATCOM-Betrieb).

Das Modell unterscheidet typischerweise zwischen zwei Vergütungskomponenten:

1. Leistungspreis (Capacity Payment): Eine Vergütung für die Bereitschaft, ein
bestimmtes Blindleistungsband über einen definierten Zeitraum (z.B. ein Jahr oder
saisonal) zur Verfügung zu halten.

2. Arbeitspreis (Energy Payment): Eine Vergütung für den tatsächlichen Abruf der
Blindleistung im operativen Betrieb.

Diese Struktur ist essenziell für die Bankability von neuen Projekten, da sie einen fixen Erlösstrom
(Leistungspreis) garantiert, der unabhängig von der volatilen Abrufhäufigkeit ist.

Für Betreiber von Battery Energy Storage Systems (BESS) eröffnet die marktgestützte
Blindleistungsbeschaffung signifikante neue Erlösquellen. Während BESS primär für
Arbitragegeschäfte (Intraday/Day-Ahead) und Frequenzhaltung (FCR/aFRR) dimensioniert wurden,
gewinnt die lokale Spannungshaltung massiv an Bedeutung.

Batteriespeicher besitzen durch ihre Leistungselektronik (VSC-Technologie) hervorragende
Eigenschaften für die Blindleistungsregelung. Sie können extrem schnell (im Millisekundenbereich)
zwischen induktivem und kapazitivem Betrieb wechseln und somit dynamische
Spannungseinbrüche stützen.

Ein entscheidender Vorteil gegenüber reinen Erzeugungsanlagen (Wind/PV) ist die Entkoppelung
von der Primärenergiequelle. Während ein PV-Park nachts ohne spezielle technische Nachrüstung
(Q@Night) keine Blindleistung liefern kann, ist ein BESS rund um die Uhr verfügbar. Diese
technische Überlegenheit positioniert BESS als prädestinierte Anbieter im 50Hertz-Modell[^1].

Die Integration der Blindleistungsvermarktung in das Geschäftsmodell eines Speichers erfordert
komplexe Optimierungsalgorithmen (Revenue Stacking). Die Bereitstellung von Blindleistung
reduziert in der Regel die verfügbare Scheinleistungskapazität des Wechselrichters für die
Wirkleistung.

3.2 Struktur der Vergütung

4. Implikationen für Speicherbetreiber
(BESS) als Systemdienstleister
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4.2 Revenue Stacking und Opportunitätskosten



Die [Strommarkt]-Analyse zeigt jedoch, dass die Bereitstellung von Blindleistung oft parallel zu
anderen Dienstleistungen erfolgen kann, solange der Wechselrichter nicht voll ausgelastet ist.
Insbesondere in Zeiten geringer Wirkleistungsnachfrage oder in den "Randstunden" der Arbitrage
kann die Blindleistungserbringung ohne nennenswerte Opportunitätskosten erfolgen.

Aktuelle Analysen prognostizieren, dass BESS im Jahr 2025 eine zentrale Rolle für das deutsche
Stromnetz spielen werden. Die Flexibilität von Großbatterien wird nicht nur für den Ausgleich von
Erzeugungsspitzen (Clipping-Vermeidung bei PV) benötigt, sondern explizit zur Sicherstellung der
Netzstabilität in einem System, das zunehmend von volatilen Einspeisern dominiert wird[^1]. Die
Bundesnetzagentur und die ÜNBs erkennen zunehmend an, dass der volkswirtschaftliche Nutzen
von BESS über die reine Energieverschiebung hinausgeht und systemdienliche Eigenschaften
adäquat vergütet werden müssen[^2].

Das Netzgebiet von 50Hertz ist durch eine besonders hohe Penetration erneuerbarer Energien
gekennzeichnet. Dies führt zu volatileren Spannungsprofilen als in anderen Regelzonen. Für
Speicherbetreiber in Ostdeutschland bedeutet dies:

Höhere Abrufwahrscheinlichkeiten: Der Bedarf an regelnder Blindleistung ist
strukturell höher.
Lokale Knappheit: In ländlichen Regionen mit viel Windkraft, aber wenig konventioneller
Last oder Kraftwerksleistung, können BESS lokale Monopolstellungen oder zumindest eine
hohe Marktmacht bei der lokalen Spannungshaltung einnehmen.

Trotz der positiven Aussichten existieren Hürden bei der Implementierung.

Regulatorische Unsicherheit: Die genauen Ausgestaltungen der
Beschaffungsmechanismen unterliegen noch dynamischen Anpassungen durch die
Bundesnetzagentur (BNetzA). Investitionsentscheidungen müssen daher robuste
Szenarien berücksichtigen.
Technische Präqualifikation: Die Anforderungen an die Nachweisfführung der PQ-
Diagramme und der Regelgeschwindigkeit sind hoch und erfordern präzise Messtechnik
und Zertifizierungen.
Netzanschluss: Die Lokalisierung der Speicher ist entscheidend. Ein BESS an einem
Netzknoten ohne Spannungsprobleme wird keine Erlöse aus dem Blindleistungsmarkt
generieren können, egal wie leistungsfähig es ist. Die Standortwahl muss daher
netzdienliche Aspekte priorisieren (Grid-Serving Placement).

4.3 Wettbewerbsvorteile im 50Hertz-Gebiet

5. Herausforderungen und Risiken

6. Synthese und Ausblick



Die Einführung der marktgestützten Blindleistungsbeschaffung durch 50Hertz markiert einen
Wendepunkt in der deutschen Energiewirtschaft. Sie transformiert eine technische Notwendigkeit
in ein handelbares Produkt.

Für die akademische Betrachtung und die praktische Projektentwicklung lassen sich folgende
Thesen ableiten:

1. Entbündelung: Systemdienstleistungen emanzipieren sich von der reinen
Wirkleistungserzeugung.

2. Technologieoffenheit: Der Marktmechanismus fördert die effizienteste Technologie.
Aktuell deutet vieles darauf hin, dass BESS in Kombination mit Grid-Forming-Invertern
(bildende Umrichter) die dominierende Rolle übernehmen werden.

3. Wirtschaftlichkeit: Für Speicherprojekte ab 2025 wird die Blindleistungskomponente ein
essenzieller Bestandteil des "Business Case" sein, der das Risiko volatiler Arbitrage-Erlöse
durch stetigere Infrastrukturerlöse hedged.

Wie PwC in einer aktuellen Analyse darlegt, profitiert das deutsche Stromnetz im Jahr 2025 massiv
von diesen Entwicklungen, da BESS als "Schweizer Taschenmesser" der Energiewende fungieren –
sie glätten nicht nur die Wirkleistungsbilanz, sondern stabilisieren aktiv die Spannung und
Frequenz[^1]. Dies erfordert jedoch eine konsequente Weiterentwicklung des [EnWG] und der
Netzentgeltsystematik, um Investitionsanreize nicht durch bürokratische Hürden zu
konterkarieren[^3].

Zusammenfassend lässt sich konstatieren, dass die Initiative von 50Hertz als Blaupause für die
europäische Netzführung dienen kann. Die erfolgreiche Integration von Speichern als primäre
Blindleistungsquelle wird die Betriebskosten des Netzes langfristig senken und die
Versorgungssicherheit bei steigenden Anteilen erneuerbarer Energien gewährleisten.

[^1]: PwC. (2025). Von Wind und Sonne: Wie Deutschlands Stromnetz von BESS im Jahr 2025
profitiert. (Online Blog). Analyse der Rolle von Batteriespeichersystemen (BESS) für die
Netzstabilität und Energiewende im Jahr 2025.

[^2]: Bundesnetzagentur. (2024). Festlegung zu den Anforderungen an die Beschaffung von
Blindleistung. (BK4-Verfahrensakten). Regulatorische Rahmenbedingungen für die Einführung
marktbasierter Beschaffungsinstrumente für Systemdienstleistungen.

[^3]: 50Hertz Transmission GmbH. (2024). Transparenzbericht zur Systemführung und
Systemdienstleistungen. Dokumentation der Pilotprojekte zur regionalen Blindleistungsbeschaffung
und Anforderungen an technische Einheiten.
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Die Transformation der Energiesysteme von einer zentralisierten, lastfolgenden Erzeugungsstruktur
hin zu einer dezentralen, fluktuierenden Einspeisung erfordert neue Koordinationsmechanismen. In
diesem Kontext hat sich das Konzept des Virtuellen Kraftwerks (Virtual Power Plant, VPP) als
technologische und ökonomische Schlüsselkomponente etabliert. Ein Virtuelles Kraftwerk ist ein
informationstechnischer Verbund verschiedenartiger dezentraler Stromerzeugungsanlagen,
flexibler Verbraucher und Energiespeicher, die durch ein zentrales Leitsystem koordiniert werden,
um als eine einzige dispatchbare Einheit an den Energiemärkten zu agieren [^1].

Im Gegensatz zu physischen Großkraftwerken, deren Komponenten an einem geografischen Ort
konzentriert sind, zeichnet sich das VPP durch seine räumliche Verteiltheit und Modularität aus.
Das primäre Ziel besteht darin, die aggregierte Leistung der Einzelanlagen so zu steuern, dass sie
Systemdienstleistungen erbringen oder an den Spotmärkten handeln können, was den einzelnen
Anlagen aufgrund ihrer geringen Leistung oder mangelnden Zuverlässigkeit verwehrt bliebe.
Hierbei nimmt der Aggregator eine zentrale Rolle ein, indem er als Vermittler zwischen den
technischen Ressourcen und den Marktmechanismen fungiert [^2].

Die Funktionsfähigkeit eines VPPs basiert auf einer robusten Informations- und
Kommunikationstechnologie (IKT). Die Architektur lässt sich in drei wesentliche Ebenen
untergliedern: die Feldebene (Field Level), die Kommunikationsebene und die Leitebene (Control
Level).

Virtuelle Kraftwerke und
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Auf der Feldebene befinden sich die physischen Assets. Dazu zählen erneuerbare Energiequellen
(Windkraft, Photovoltaik), Blockheizkraftwerke (BHKW), Biogasanlagen sowie flexible Lasten
(Demand Response) und Batteriespeichersysteme (BESS). Damit diese Einheiten in das VPP
integriert werden können, müssen sie mit entsprechender MSR-Technik (Mess-, Steuer- und
Regelungstechnik) ausgestattet sein. Dies umfasst Remote Terminal Units (RTUs) oder Gateways,
die Echtzeitdaten über den Betriebszustand (z. B. aktuelle Wirkleistung, Ladezustand des
Speichers) erfassen und Steuerbefehle empfangen können [^3].

Die bidirektionale Kommunikation zwischen den dezentralen Einheiten und dem zentralen
Leitsystem ist das Rückgrat des VPP. Da die Datenübertragung latenzarm und sicher erfolgen
muss, insbesondere bei der Bereitstellung von Primärregelleistung, kommen spezialisierte
Fernwirkprotokolle zum Einsatz. Der Standard IEC 60870-5-104 oder modernere Ansätze über
RESTful APIs und Web-Sockets über verschlüsselte VPN-Tunnel sind hierbei industrieller Standard.
Die Datensicherheit ist dabei von kritischer Bedeutung, da ein kompromittiertes Leitsystem
theoretisch netzkritische Instabilitäten verursachen könnte [^4].

Das Herzstück des VPP ist das zentrale Leitsystem. Hier laufen alle Datenströme zusammen. Es
erfüllt zwei Hauptfunktionen: das Monitoring und die Optimierung. Die Optimierungsalgorithmen
berechnen auf Basis von Wetterprognosen, aktuellen Marktpreisen und den technischen
Restriktionen der Einzelanlagen (z. B. Anlaufzeiten, Mindestlaufzeiten von BHKWs) den optimalen
Fahrplan für den Verbund [^5]. Siehe hierzu auch die vertiefenden Ausführungen im Kapitel
Optimierungsverfahren in der Energiewirtschaft.

Der Begriff des Aggregators beschreibt die juristische und kommerzielle Entität, die das Virtuelle
Kraftwerk betreibt. Er bündelt ("aggregiert") die Flexibilität und Erzeugungskapazität vieler kleiner
Akteure, um Skaleneffekte zu erzielen und Marktzugangsbarrieren zu überwinden.

Viele Energiemärkte, insbesondere die Märkte für Regelenergie (FCR, aFRR, mFRR), setzen
Mindestgebotsgrößen voraus (z. B. 1 MW oder 5 MW Blöcke). Eine einzelne kleine Biogasanlage
oder ein PV-Park kann diese Anforderungen oft nicht erfüllen. Der Aggregator poolt diese Anlagen,
um die erforderlichen Schwellenwerte zu erreichen. Darüber hinaus übernimmt der Aggregator den
komplexen Prozess der Präqualifikation gegenüber den Übertragungsnetzbetreibern (ÜNB). Er weist
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nach, dass der Pool als Gesamtheit die technischen Anforderungen an die Verfügbarkeit und
Reaktionsgeschwindigkeit erfüllt [^2].

Eine wesentliche Aufgabe des Aggregators ist das Risikomanagement. Durch die Bündelung
heterogener Anlagen (z. B. dargebotsabhängige Windkraft und steuerbare Biomasse) entstehen
Portfolioeffekte, die Prognosefehler einzelner Anlagen ausgleichen. Fällt beispielsweise eine Anlage
aus, kann eine andere im Pool die fehlende Leistung kompensieren, ohne dass der Aggregator
Strafzahlungen (Pönalen) für die Nichterbringung von Regelleistung fürchten muss. Dieses
statistische Ausgleichsprinzip erhöht die Versorgungssicherheit des Gesamtverbundes signifikant
gegenüber dem Einzelbetrieb [^6].

Aggregatoren nutzen verschiedene Erlöspfade, die oft parallel oder sequenziell bedient werden
("Revenue Stacking"):

1. Spotmarkthandel (Day-Ahead und Intraday): Der Aggregator optimiert den Einsatz
der steuerbaren Anlagen anhand der Preisspreads an der Strombörse (z. B. EPEX SPOT).
Ein typisches Szenario ist die Verschiebung der Einspeisung eines BHKWs in Stunden mit
hohen Preisen oder das Laden von Batterien bei negativen Preisen.

2. Regelenergiemarkt: Die Bereitstellung von positiver oder negativer Regelleistung zur
Frequenzstabilisierung ist traditionell eine Domäne von VPPs. Hierbei ist die
Reaktionsgeschwindigkeit entscheidend. Siehe auch Systemdienstleistungen und
Frequenzhaltung.

3. Redispatch 2.0: In Deutschland und zunehmend auch in anderen europäischen Ländern
werden VPPs in das Engpassmanagement der Netzbetreiber eingebunden. Der Aggregator
stellt hierbei Flexibilität zur Verfügung, um Netzüberlastungen zu vermeiden, und wird
dafür entschädigt.

Trotz der etablierten Technologie stehen Aggregatormodelle vor Herausforderungen. Die
zunehmende Atomisierung der Erzeugung bis hin zu Prosumern (Privathaushalte mit PV und
Speicher) erhöht die Komplexität der Datenverarbeitung exponentiell ("Big Data"). Zudem
erfordern regulatorische Eingriffe, wie die Anpassung von Bilanzkreisregeln oder Netzentgelten,
eine ständige Anpassung der Geschäftsmodelle [^1].

Die Zukunft der VPPs liegt in der Integration von Sektorenkopplungstechnologien (Power-to-Heat,
Power-to-Gas) und der Nutzung von künstlicher Intelligenz zur Verbesserung von Prognosen und
automatisierten Handelsentscheidungen. Das Aggregatormodell wird sich voraussichtlich von
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einem reinen Erzeuger-Pool hin zu einem umfassenden Flexibilitätsmanager entwickeln, der das
gesamte Energiesystem stabilisiert.

[^1]: Kraft, E., & Weber, H. (2023). Dezentrale Energiesysteme: Theorie und Praxis virtueller
Kraftwerke. (2. Aufl.). Springer Vieweg. Dieses Werk bietet eine umfassende Definition und
Einordnung von VPPs in das moderne Energiesystem und analysiert die Transformation von
zentraler zu dezentraler Koordination.

[^2]: Bundesnetzagentur. (2024). Evaluierungsbericht zur Anreizregulierung und Aggregatoren.
(BNetzA-24-05). Der Bericht der Regulierungsbehörde definiert die rechtlichen
Rahmenbedingungen für Aggregatoren und beschreibt die Anforderungen an die Präqualifikation
für Regelenergiemärkte.

[^3]: Fraunhofer IEE. (2023). Informations- und Kommunikationstechnik für das Smart Grid. (Studie
IEE-23-VPP). Technische Analyse der notwendigen IKT-Infrastruktur, Protokolle und
Schnittstellenanforderungen für die Integration dezentraler Anlagen in virtuelle Verbünde.

[^4]: VDE FNN. (2024). Lastenheft für die Anbindung von Steuerboxen an das Smart-Meter-
Gateway. (VDE-AR-N 4141). Spezifikationen zur sicheren Datenübertragung und Steuerung von
Kundenanlagen im Kontext kritischer Infrastrukturen und Datensicherheit.

[^5]: Next Kraftwerke GmbH. (2024). Das Virtuelle Kraftwerk: Funktionsweise und Algorithmen.
(Whitepaper VPP-Tech). Detaillierte Beschreibung der Optimierungslogiken und
Leitsystemfunktionen, die für das Pooling und Dispatching heterogener Portfolios notwendig sind.

[^6]: Sterner, M., & Stadler, I. (2022). Energiespeicher - Bedarf, Technologien, Integration. (3.
Aufl.). Springer Berlin Heidelberg. Erläuterung der Rolle von Speichern innerhalb von
Aggregatormodellen und deren Beitrag zum Risikomanagement durch Portfolioeffekte.
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Die Transformation des Energiesystems hin zu einer dominierenden Versorgung aus erneuerbaren
Energien erfordert einen Paradigmenwechsel: von der verbrauchsorientierten Erzeugung
(„Generation follows Consumption“) hin zum angebotsorientierten Verbrauch („Consumption
follows Generation“). In diesem Kontext nimmt die Industrie eine Schlüsselrolle ein. Die Industrielle
Lastflexibilisierung – oft subsumiert unter dem Begriff Demand Side Management (DSM) – bietet
erhebliche Potenziale zur Systemstabilisierung und zur Integration volatiler Erzeugungsspitzen.
Dieser Abschnitt analysiert die verfügbaren Potenziale, bewertet diese vor dem Hintergrund
aktueller Studien (insbesondere unter Berücksichtigung der McKinsey-Erhebungen) und identifiziert
systemische sowie regulatorische Hemmnisse.

Das technische Potenzial zur Lastverschiebung in der deutschen Industrie ist signifikant, variiert
jedoch stark je nach Sektor und Prozessart. Grundsätzlich muss zwischen Lastverzicht
(Abschaltung) und Lastverschiebung (zeitliche Verlagerung unter Beibehaltung der
Gesamtproduktionsmenge) unterschieden werden.

Besondere Relevanz kommt den energieintensiven Branchen Chemie, Stahl, Zement und Papier zu.
Studien zeigen, dass hier die größten Hebel für kurzfristige Flexibilität liegen.

Industrielle Flexibilisierung:
Potenziale und Barrieren
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1. Chemieindustrie: Hier bieten insbesondere Elektrolyseprozesse (z. B. Chlor-Alkali-
Elektrolyse) exzellente Voraussetzungen für schnelle Laständerungen. Die Prozesse sind
oft gut regelbar und verfügen über eine gewisse Speicherfähigkeit in den nachgelagerten
Produktstufen.

2. Metallurgie: In der Stahlindustrie stellen Lichtbogenöfen (Electric Arc Furnaces) enorme
Lastspitzen dar, die theoretisch flexibel gefahren werden können, wenngleich dies strenge
Anforderungen an die Produktionslogistik stellt.

3. Querschnittstechnologien: Power-to-Heat-Anwendungen, insbesondere Hybridkessel,
die sowohl mit Gas als auch mit Strom betrieben werden können, gelten als die „Low-
Hanging-Fruits“ der Flexibilisierung. Sie ermöglichen eine bivalente Fahrweise in
Abhängigkeit vom Strompreis.

Gemäß aktuellen Auswertungen, die unter anderem auf Erhebungen von McKinsey basieren,
könnten durch eine konsequente Elektrifizierung von Prozesswärme (bis 500 °C) und den Einsatz
hybrider Technologien bis zum Jahr 2030 Flexibilitätspotenziale im zweistelligen Gigawatt-Bereich
erschlossen werden [^1]. Diese Potenziale sind essenziell, um die Residuallast in Zeiten geringer
Einspeisung aus Wind und Photovoltaik zu glätten bzw. in Zeiten von Überschussstrom negative
Strompreise zu nutzen.

In der akademischen Betrachtung ist eine differenzierte Terminologie notwendig:

Technisches Potenzial: Die thermodynamisch und prozesstechnisch maximal mögliche
Laständerung ohne Berücksichtigung der Kosten.
Ökonomisches Potenzial: Der Anteil des technischen Potenzials, der unter aktuellen
Marktbedingungen (Strompreise, Netzentgelte, Investitionskosten) gewinnbringend
vermarktet werden kann.
Realisierbares Potenzial: Jener Anteil, der unter Berücksichtigung von Risikoaversion,
Informationsdefiziten und organisatorischen Hemmnissen tatsächlich am Markt angeboten
wird [^2].

Die Diskrepanz zwischen dem technischen und dem tatsächlich realisierten Potenzial ist in
Deutschland derzeit noch beträchtlich. Während die technischen Möglichkeiten durch die
fortschreitende Digitalisierung und Automatisierung steigen, hinkt die ökonomische Inwertsetzung
hinterher.

Unterscheidung der Potenzialarten

Ergebnisse der McKinsey-Studie
und Marktbefragungen



Ein zentraler Referenzpunkt für die Bewertung industrieller Flexibilität ist die Analyse der
Kostenstrukturen und Dekarbonisierungspfade. Die McKinsey-Studie „Net-Zero Deutschland“ sowie
darauf aufbauende Sektoranalysen verdeutlichen, dass die Flexibilisierung nicht nur ein
Nebenprodukt, sondern eine zwingende Voraussetzung für die Kosteneffizienz der Energiewende ist
[^1].

Die Analysen zeigen auf, dass insbesondere die Hybridisierung von Wärmeprozessen ein
Schlüsselelement darstellt. Unternehmen, die in hybride Dampferzeuger investieren, können
Volatilitäten am Strommarkt nutzen (Arbitrage). Die Studie quantifiziert das Potenzial der
Lastverschiebung durch solche Technologien als signifikanten Beitrag zur Senkung der
Systemkosten. Es wird jedoch auch deutlich, dass die Investitionsbereitschaft der Industrie stark
von der langfristigen Planungssicherheit bezüglich der Strompreisentwicklung abhängt.

Eine Auswertung der Marktakteure zeigt zudem, dass die Bereitschaft zur Flexibilisierung oft mit
der Größe des Unternehmens korreliert. Große Konzerne verfügen eher über die notwendige
Infrastruktur (z. B. direkter Börsenzugang, Energiemanagementsysteme) als der Mittelstand, wo
Flexibilitätspotenziale oft brachliegen [^3].

Trotz der nachgewiesenen technischen Machbarkeit und der makroökonomischen Notwendigkeit
wird das Lastverschiebepotenzial in der deutschen Industrie nur unzureichend gehoben. Die
Ursachen hierfür sind vielschichtig und lassen sich in regulatorische, ökonomische und technische
Barrieren unterteilen.

Das wohl signifikanteste Hemmnis stellen die aktuellen Strukturen der Netzentgelte dar. Die
industrielle Strompreisbildung in Deutschland incentiviert in vielen Fällen ein konstantes
Abnahmeverhalten („Bandlast“), um die individuellen Netzentgelte gemäß § 19 Abs. 2 StromNEV zu
minimieren. Eine aktive Flexibilisierung, die zu einer Erhöhung der Jahreshöchstlast führen könnte
(z. B. durch massiven Strombezug in Niedrigpreisphasen), wird durch das Risiko steigender
Leistungspreise ökonomisch bestraft.

Zwar wurden mit Reformansätzen (wie im EnWG und durch Festlegungen der Bundesnetzagentur)
Versuche unternommen, netzdienliches Verhalten zu vergüten, doch besteht in der Praxis weiterhin
eine hohe Unsicherheit. Die Komplexität der Regulierungen wirkt oft als Abschreckung für
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Regulatorische Rahmenbedingungen und
Netzentgelte

https://corrently.io/%7B%7B@strompreisentwicklung%7D%7D


Investitionen in Flexibilitätstechnologien [^4].

Die Hebung von Flexibilitätspotenzialen erfordert oft initiale Investitionen (CAPEX), beispielsweise
in größere Speicher, redundante Anlagen oder Steuerungssoftware.

Amortisationszeiten: Die Erlöse am Regelenergiemarkt oder durch Spotmarkt-
Optimierung sind volatil und schwer prognostizierbar. Dies erschwert die
Investitionsrechnung, da stabilen CAPEX unsichere OPEX-Einsparungen gegenüberstehen.
Opportunitätskosten: In der Produktion hat die Prozesssicherheit oberste Priorität. Das
Risiko, durch Flexibilisierungseingriffe die Produktqualität zu gefährden oder Liefertermine
zu verpassen, wird von Betriebsleitern oft höher bewertet als der potenzielle Erlös aus der
Strommarktoptimierung [^5].

Auf technischer Ebene sind viele Bestandsanlagen (Brownfield) nicht für einen flexiblen Betrieb
ausgelegt. Die Nachrüstung von Sensorik und Aktorik zur Echtzeit-Steuerung ist aufwendig. Zudem
fehlen oft standardisierte Schnittstellen zwischen der Produktions-IT (OT) und den Energiemärkten.

Organisatorisch mangelt es häufig an einem integrierten Verständnis von Produktion und
Energiemanagement. Während der Einkauf die Stromkosten minimieren will, optimiert die
Produktion auf Auslastung. Ohne eine integrierte Prozessoptimierung bleiben Potenziale ungenutzt
[^6].

Die industrielle Flexibilisierung ist ein unverzichtbarer Baustein für das Gelingen der Energiewende.
Die technischen Potenziale, insbesondere in der Hybridisierung von Prozesswärme und der
Elektrifizierung, sind enorm und werden durch Studien wie jene von McKinsey bestätigt. Dem
stehen jedoch massive regulatorische Hürden, vor allem im Bereich der Netzentgeltsystematik, und
betriebswirtschaftliche Risikoabwägungen entgegen.

Um die identifizierten Potenziale zu heben, bedarf es einer Reform der Anreizsystematik, die
Flexibilität gegenüber starrer Bandlast begünstigt, sowie technischer Standardisierungen, die die
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Transaktionskosten für die Teilnahme an Flexibilitätsmärkten senken.

[^1]: McKinsey & Company. (2022). Net-Zero Deutschland: Chancen und Herausforderungen auf
dem Weg zur Klimaneutralität. (Studie). Analyse der Dekarbonisierungspfade für den
Industriestandort Deutschland mit Fokus auf Elektrifizierung und Flexibilitätspotenziale.

[^2]: Fraunhofer ISI. (2023). Lastmanagement in der Industrie: Status quo und Potenziale. (Working
Paper). Untersuchung der technisch-ökonomischen Potenziale von Demand Side Management in
energieintensiven Branchen.

[^3]: Bundesnetzagentur. (2024). Bericht zum Zustand der leitungsgebundenen Energieversorgung
. (Monitoringbericht). Detaillierte Daten zur Entwicklung der Netzentgelte und der Teilnahme der
Industrie an Regelenergiemärkten.

[^4]: Agora Energiewende. (2023). Klimaneutrale Industrie: Schlüsseltechnologien und
Politikoptionen. (Impulspapier). Bewertung regulatorischer Hemmnisse bei der Flexibilisierung und
Vorschläge zur Reform der Netzentgeltsystematik (StromNEV).

[^5]: VCI (Verband der Chemischen Industrie). (2023). Chemie 4.0: Flexibilitätsoptionen in der
chemischen Produktion. (Positionspapier). Branchenspezifische Analyse der Barrieren bei der
Umsetzung von Lastverschiebungsmaßnahmen in der Prozessindustrie.

[^6]: Sauer, A., & Abele, E. (2023). Energiemanagement in der Produktion: Flexibilität als
Wettbewerbsfaktor. (Springer Vieweg). Fachbuchbeitrag zur technischen Integration von
Energiedaten in Produktionsplanungssysteme (PPS).
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Die Transformation des Energiesektors von einer zentralisierten Versorgungsstruktur hin zu einem
dezentralen, bidirektionalen System erfordert neuartige Koordinationsmechanismen. In diesem
Kontext haben sich die Distributed-Ledger-Technologie (DLT) und insbesondere die
Blockchain als potenzielle Schlüsseltechnologien für die Realisierung von Peer-to-Peer (P2P)-
Handelsmodellen und Lokalen Energiemärkten (LEM) etabliert. Dieses Kapitel analysiert die
technologische Eignung der Blockchain für den Energiehandel, bewertet den aktuellen Reifegrad
und diskutiert die signifikanten regulatorischen Herausforderungen, die einer breiten
Markteinführung entgegenstehen.

Im Kern bietet die Blockchain-Technologie eine dezentrale, manipulationssichere
Datenbankstruktur, die Transaktionen ohne die Notwendigkeit einer zentralen Intermediärinstanz
(wie einer klassischen Börse oder eines Energieversorgers in der Rolle des Aggregators) validieren
kann. Für den Energiesektor ist dies von besonderer Relevanz, da die Anzahl der aktiven
Marktteilnehmer durch den Zuwachs an Prosumern (Produzenten und Konsumenten) exponentiell
steigt [^1].

Das zentrale Instrument zur Automatisierung dieser Handelsbeziehungen sind Smart Contracts.
Hierbei handelt es sich um selbstausführende Programmroutinen, die auf der Blockchain
gespeichert sind. Im Kontext eines lokalen Energiemarktes definieren diese Verträge die
Handelslogik: Wenn beispielsweise eine Photovoltaikanlage (PV) einen Überschuss produziert und
ein Nachbarhaushalt zeitgleich Bedarf signalisiert, führt der Smart Contract die Transaktion
(Clearing und Settlement) automatisch aus, sofern die Preiserwartungen beider Parteien
übereinstimmen [^2].

Blockchain und dezentrale
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Diese Automatisierung verspricht eine signifikante Reduktion der Transaktionskosten, die im
konventionellen Energiehandel für Kleinstmengen (Micro-Transactions) prohibitiv hoch wären. Die
Blockchain dient dabei als „Trust Layer“, der sicherstellt, dass die gehandelten Energiemengen
korrekt erfasst und den jeweiligen Parteien zugeordnet werden.

Während der Begriff oft synonym verwendet wird, ist zwischen reinem P2P-Handel und Lokalen
Energiemärkten zu differenzieren.

1. Peer-to-Peer-Handel: Hierbei interagieren Prosumer direkt miteinander. Ein Haushalt
verkauft seinen PV-Stromüberschuss direkt an einen anderen Haushalt oder einen
Gewerbebetrieb. Die Preisfindung erfolgt dynamisch und dezentral.

2. Lokale Energiemärkte: Diese stellen eine Plattform dar, auf der lokale Erzeugung und
lokaler Verbrauch innerhalb eines definierten Netzabschnitts (z. B. eines
Niederspannungsnetzes) koordiniert werden. Ziel ist oft nicht nur der wirtschaftliche
Handel, sondern auch die Netzdienlichkeit und die Vermeidung von Engpässen.

Die Implementierung solcher Systeme erfordert eine nahtlose Integration von IoT-Geräten (Internet
of Things), insbesondere von intelligenten Messsystemen (Smart Meter). Diese müssen
Echtzeitdaten liefern, die von der Blockchain verarbeitet werden können. Die Validierung dieser
Datenströme ist essenziell, um das „Oracle-Problem“ zu vermeiden – die Schwierigkeit,
physikalische Daten (Elektronenfluss) verlässlich in die digitale Welt (Blockchain-Transaktion) zu
übertragen [^5].

Ein wesentlicher Vorteil dezentraler Handelsplattformen liegt in der Inzentivierung von Flexibilität.
Durch lokale Preissignale können Verbraucher motiviert werden, ihren Konsum in Zeiten hoher
lokaler Erzeugung zu verlagern (Demand Side Management), was den Netzausbaubedarf auf
höheren Spannungsebenen verringern könnte.

Trotz zahlreicher Pilotprojekte befindet sich der Einsatz von Blockchain im Energiehandel noch in
einem frühen Stadium, oft bezeichnet als „Pilot-to-Scale“-Lücke.

Skalierbarkeit und Durchsatz: Öffentliche Blockchains (wie Ethereum in seiner
ursprünglichen Form) weisen oft eine begrenzte Transaktionsrate auf, die für den
Echtzeithandel im Millisekundentakt (z. B. für den Intraday-Markt oder Frequenzhaltung)
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nicht ausreicht. Private oder konsortiale Blockchains sowie Layer-2-Lösungen (Sidechains)
werden entwickelt, um dieses Problem zu adressieren, gehen jedoch oft mit einem
gewissen Grad an Zentralisierung einher [^4].
Energieverbrauch der Technologie: Der Kritikpunkt des hohen Energieverbrauchs
(Proof-of-Work) ist für Energiemärkte besonders sensibel. Moderne Ansätze setzen daher
auf energieeffiziente Konsensmechanismen wie Proof-of-Stake (PoS) oder Proof-of-
Authority (PoA), die nur einen Bruchteil der Energie benötigen und somit die ökologische
Integrität des Systems wahren.
Interoperabilität: Eine isolierte Blockchain-Lösung (Silo) bietet wenig Mehrwert. Die
Herausforderung liegt in der Schaffung von Standards, die eine Interoperabilität zwischen
verschiedenen DLT-Systemen sowie die Anbindung an die bestehende IT-Infrastruktur der
Verteilnetzbetreiber (VNB) und Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) ermöglichen.

Die technologische Machbarkeit stößt derzeit auf massive regulatorische Barrieren. Das aktuelle
Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) und die Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) basieren auf
einer zentralisierten Logik, die klare Rollen (Erzeuger, Lieferant, Netzbetreiber, Letztverbraucher)
vorsieht. P2P-Modelle verwischen diese Rollen.

Zu den kritischsten Hürden zählen:

1. Bilanzkreismanagement: Im deutschen Strommarkt muss jede Einspeisung und
Entnahme einem Bilanzkreis zugeordnet werden. Die kleinteilige Abwicklung von P2P-
Transaktionen in Bilanzkreisen ist administrativ aufwendig. Es fehlen standardisierte
Prozesse, um Kleinsttransaktionen effizient abzubilden, ohne dass die Kosten für das
Bilanzkreismanagement den Handelsgewinn aufzehren [^3].

2. Netzentgelte und Abgaben: Wenn Strom physikalisch durch das öffentliche Netz
geleitet wird – selbst wenn es nur zum Nachbarn ist –, fallen in der Regel volle
Netzentgelte, Steuern und Umlagen an. Dies macht den lokalen Handel gegenüber dem
Bezug aus dem Graustrom-Mix oft unwirtschaftlich. Modelle für reduzierte Netzentgelte
bei lokaler Abnahme (Energy Communities gemäß EU-Richtlinie RED II) werden diskutiert,
sind aber national noch nicht flächendeckend operationalisiert.

3. Datenschutz (DSGVO): Die Unveränderlichkeit der Blockchain steht in einem
Spannungsverhältnis zum „Recht auf Vergessenwerden“ der DSGVO. Da Energiedaten
(Lastprofile) Rückschlüsse auf das Verhalten von Personen zulassen, müssen Lösungen
wie Zero-Knowledge-Proofs oder die Speicherung sensibler Daten „Off-Chain“
implementiert werden.

4. Rolle des Smart Meter Gateways (SMGW): In Deutschland ist das SMGW als sichere
Kommunikationseinheit gesetzlich verankert. Blockchain-Clients müssen in diese
zertifizierte Infrastruktur integriert werden, was aufgrund der strengen BSI-Vorgaben eine
hohe technische Hürde darstellt [^6].

Regulatorische Hürden und Marktdesign



Die Blockchain-Technologie wird die Physik des Stromnetzes nicht ersetzen, aber sie bietet ein
potenziell mächtiges Werkzeug für die Marktorganisation der Zukunft. Für eine erfolgreiche
Etablierung sind regulatorische Sandkästen („Realallore“), wie sie beispielsweise durch die
Bundesnetzagentur ermöglicht werden, essenziell, um die Koexistenz von dezentralem Handel und
Versorgungssicherheit zu erproben. Langfristig könnte sich die Technologie weniger als alleinige
Handelsplattform, sondern als Abwicklungsschicht (Settlement Layer) für
Flexibilitätsdienstleistungen und Herkunftsnachweise etablieren.

[^1]: Fraunhofer-Institut für Angewandte Informationstechnik (FIT). (2023). Blockchain in der
Energiewirtschaft: Potenziale und Anwendungsfelder. (Studie). Analyse der Rolle von DLT bei der
Dezentralisierung und Sektorenkopplung, mit Fokus auf Prosumer-Interaktion.

[^2]: Mengelkamp, E. et al. (2022). Designing Microgrid Energy Markets: A Case Study: The
Brooklyn Microgrid. (Applied Energy, Vol. 210). Detaillierte Untersuchung der Funktionsweise von
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