DIW Wochenbericht

AUF EINEN BLICK

13

2026

Lokale Marktpreise konnen
Stromkosten reduzieren

Von Karsten Neuhoff und Leon Stolle

- Deutschlands einheitliche Strompreiszone beriicksichtigt nicht regionale Unterschiede bei
Angebot und Nachfrage, die durch erneuerbare Energien zeitlich stark variieren

- Um Netziberlastung zu vermeiden, werden Stromerzeuger angewiesen ihre Produktion
anzupassen — das kostet jahrlich knapp vier Milliarden Euro

- Mit lokalen Marktpreisen werden diese Kosten vermieden und es ergeben sich Engpasserlose —

der Netzausbaubedarf wird reduziert

- Mit Engpasserlosen konnen Stromkunden gegen lokale Preisrisiken abgesichert und
deutschlandweit verlassliche Investitionsbedingungen geschaffen werden

- Breite internationale Erfahrung sollte genutzt werden, um lokale Marktpreise in Deutschland und
anderen europaischen Landern schnell umzusetzen

Die Einheitspreiszone fiihrt zu Netzengpassen und Kosten — lokale Marktpreise bringen Angebot und Nachfrage

regional in Einklang
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»Der deutsche Strommarkt muss dringend reformiert werden, weil die Einheitspreiszone hohe Kosten fiir Engpassmanagement und Netzausbau

verursacht. Alternativen wie Preiszonensplits und dynamische Netzentgelte konnen das Problem nur teilweise lsen. Lokale Marktpreise hingegen

konnen Kosten zum Netzausbau und zur Losung von Netzengpdssen einsparen.“ — Karsten Neuhoff —
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Lokale Marktpreise konnen
Stromkosten reduzieren

Von Karsten Neuhoff und Leon Stolle

ABSTRACT

Deutschland hat sich mit der Liberalisierung der Strommarkte
1998 fir einen deutschlandweit einheitlichen GroBhandels-
preis entschieden. Regionale Unterschiede bei Angebot und
Nachfrage werden dabei nicht berticksichtigt. Bei Netzengpas-
sen werden Stromerzeuger bezahlt, um ihre Produktion anzu-
passen. Das fiihrt zu steigenden Kosten, einer Uberschatzung
des Netzausbaubedarfs und mehr Burokratie. Aktuell werden
deswegen Reformen diskutiert, insbesondere eine Aufteilung
der Einheitspreiszone, lokale Marktpreise und dynamische
Netzentgelte. Wahrend eine Aufteilung in groBe Preiszonen
die Probleme nur begrenzt |6st, konnen mit lokalen Markt-
preisen die Kosten zur Losung von Netzengpassen eingespart
und zugleich Engpasserldse erzielt werden. Diese konnen
genutzt werden, um Marktteilnehmer gegen lokale Preisrisiken
abzusichern. Fur die Bestimmung lokal differenzierter dyna-
mischer Netzentgelte, wie sie jingst von der Bundesnetzagen-
tur vorgeschlagen wurden, waren Prognosen von Angebot und
Nachfrage in unerreichbarer Prazision notig. Lokale Markt-
preise werden hingegen in Echtzeit gestellt und sind auf diese
Prognosen nicht angewiesen. Die breite internationale Erfah-
rung sollte genutzt werden, um lokale Marktpreise in Deutsch-
land und anderen europaischen Landern schnell umzusetzen.
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Energieversorgungsunternehmen haben lange Zeit die meis-
ten Kraftwerke in der Nihe der Nachfrage gebaut oder mit
leistungsfihigen Ubertragungs- und Verteilnetzen verbun-
den. Dank dieser sogenannten Kupferplatte gab es im Betrieb
wenige Netzengpdsse. Auf Grundlage dieses durchgingig
starken Netzes wurde bei der Liberalisierung des Strom-
markts 1998 nur ein deutschlandweit einheitlicher Grof2-
handelspreis eingefiihrt. Mit dem Ausbau der erneuerbaren
Energien und der gestiegenen Stromnachfrage aus E-Mobili-
tit, Wairmepumpen und elektrifizierter Industrieproduktion
hat sich die Anschlussleistung vervielfacht. Aktuell werden
deswegen Netzausbaukosten in der Groflenordnung von
650 Milliarden Euro bis 2045 prognostiziert,' um Engpisse
im Verteil- und Ubertragungsnetz zu beseitigen.

Wenn der Netzausbau nicht alle Netzengpisse beseitigt,
fithrt der deutsche Einheitsstrompreis zu Marktverzerrun-
gen: Er ist zu niedrig in Regionen, in denen es gerade wenig
Wind und Sonnenschein gibt — die lokale Erzeugung und
Importe aus anderen Regionen kénnen die hohe Nachfrage
nicht decken. Zugleich ist er dann fiir andere Regionen zu
hoch, was dort zu einem Stromiiberschuss fiihrt, der auf-
grund begrenzter Ubertragungskapazitit nicht exportiert
werden kann.

Die Netzbetreiber weisen in solchen Stunden Kraftwerke
in Regionen mit Unterdeckung an, ihre Produktion zu stei-
gern, und fordern Erzeuger in anderen Regionen auf, ihre
Produktion zu reduzieren (Kasten). Alle Betroffenen erhal-
ten daftir Zahlungen. Dieser sogenannte Redispatch kostete
jahrlich zuletzt knapp vier Milliarden Euro (Abbildung 1) und
fithrt zu einer Erhohung der Netzentgelte um rund acht bis
zehn Euro je Megawattstunde (MWh). Dies entspricht rund
zehn Prozent der Gesamtkosten bei sehr grofien Stromab-
nehmern.? Die deutschen Netzbetreiber prognostizieren
eine Verdoppelung des maximalen Redispatchvolumens von

1 Tom Bauermann, Patrick Kaczmarczyk und Tom Krebs (2024): Ausbau der Stromnetze:
Investitionshedarfe. Institut fiir Makrodkonomie und Konjunkturforschung (online verfiighar,
abgerufen am 23. Februar 2026. Dies gilt fiir alle Onlinequellen in diesem Bericht, sofern nicht
anders vermerkt).

2 Im Jahr 2026 werden die Netzentgelte einmalig mit 6,5 Milliarden Euro aus dem Klima- und
Transformationsfonds bezuschusst, vgl. Bundesregierung (2025): Entlastung bei Energiekosten:
Niedrigere Stromkosten (online verfiigbar).
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25 Gigawatt (GW) Anfang des Jahrzehntes auf iiber 50 GW
bis 2030.> Europaweit konnten sich die Redispatchvolumen
bis 2040 versechsfachen.*

Fiir den Redispatch miissen immer mehr Kraftwerke als
Reserve bereitgehalten werden. Das Potenzial an Kraftwerks-
kapazititen dafiir ist grof3tenteils ausgeschépft.’ Europaweit
wird bis 2040 fiir den Redispatch ein zusitzlicher Kraftwerks-
bedarf von rund 60 GW prognostiziert; das entspricht rund
15 Prozent der aktuellen Stromnachfrage.®

AngestofRen durch eine europaweite Uberpriifung der Preis-
zonen sowie neue Empfehlungen von Seiten der Forschung,
der Monopolkommission und der Bundesnetzagentur wer-
den aktuell in Berlin und Briissel drei Strommarktreformen
diskutiert, um die Marktverzerrungen zu l6sen: lokale Markt-
preise, ein Preiszonensplit und dynamische Netzentgelte.”
In diesem Wochenbericht wird vor allem die Ausgestaltung
der lokalen Marktpreise fiir Deutschland analysiert und mit
den anderen beiden Optionen verglichen.

Lokale Marktpreise vermeiden Netzengpasse
und sparen Kosten

Da sich der Wert von Strom je nach Angebot und Nachfrage
zu jedem Zeitpunkt regional stark unterscheiden kann, gibt
es in vielen Lindern lokale Marktpreise fiir jede gréfere
Stadt oder lindliche Region. Der lokale Preis spiegelt die
Situation vor Ort: Bei hoher Solar- und Windproduktion ist
er gering und motiviert so zum Laden beispielsweise von
Wirme- und Batteriespeichern; bei hoher Nachfrage und
geringer Erzeugung ist er hingegen hoch. Dies stellt sicher,
dass sich Erzeugung, Speicher und Last netzdienlich ver-
halten, vermeidet Netzengpisse und spart Kosten durch die
Nutzung eines breiteren Flexibilititspotenzials. Alle lokalen
Mirkte sind dabei in den europiischen Strommarkt inte-
griert. Die Preise ergeben sich wie bisher an der Bérse in
Zusammenarbeit zwischen Borsenbetreibern und Netzbe-
treibern, die ihre kommerziellen und technischen Kompe-
tenzen zusammenfiihren. Ein Algorithmus bestimmt den
lokalen Strompreis so, dass Angebot und Nachfrage regi-
onal in Einklang kommen. Bei der Preisfindung werden
die verfiigbaren Ubertragungskapazititen beriicksichtigt,

3 Florian Dinger und Marius Klemm (2026): Dynamische Netzentgelte. Présentation der 4UNB
im Rahmen des AgNes-Expertenworkshops am 14. Januar 2026 bei der Bundesnetzagentur
(online verfiigbar).

4 Unter der Annahme eines ambitionierten Netzausbaus im Rahmen des deutschen Netzaus-
bauplans, vgl. Georg Thomassen et al. (2024): Redispatch and Congestion Management. Euro-
paische Kommission (online verfiigbar).

5 Karsten Neuhoff, Marion Ott und Paula Prakash (2025): Welcher Reformbedarf besteht im Eng-
passmanagement? (online verfiigbar).

6 Georg Thomassen und Andreas Fuhrmanek (2025): Locational price signals in Europe. Publi-
cations Office of the European Union (online verfiigbar); vgl. Nachfragedaten auf der Website von
European Network of Transmission System Operators for Electricity (Entso-E) (online verfiigbar).

7 European Network of Transmission System Operators for Electricity (2025): Bidding Zone
Review (online verfiigbar); Veronika Grimm et al. (2024): Der deutsche Strommarkt braucht lokale
Strompreise. Frankfurter Allgemeine Zeitung vom 10. Juli (online verfiigbar); Monopolkommission
(2025): 10. Sektorgutachten Energie: Wettbewerb und Effizienz fiir ein zukunftsfahiges Energie-
system (online verfiigbar); Bundesnetzagentur (2025): Dynamische Netzentgeltkomponente. Fest-
legungsverfahren der Netzentgeltsystematik Strom (online verfiigbar).

Abbildung 1

Entwicklung von Kosten und Volumen fiir Engpassmanagement

in Deutschland

Volumen in Gigawattstunden (linke Achse); Kosten in Milliarden
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Anmerkung: Neben Redispatch als groBtem Faktor gehdren auch Countertrading und Einspeisemanagement zum

Engpassmanagement. Die Kosten fiir die Jahre 2025 und 2026 sind Prognosen.

Quelle: Bundesnetzagentur (Smard; Workshop am 14. Januar 2026); Energate-Newsletter; eigene Darstellung.
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Das Volumen und die Kosten des Engpassmanagements sind stark gestiegen und

fihren ohne Strommarktreform zu héheren Netzentgelten.

sodass Strom aus Regionen mit niedrigen Preisen in Regi-
onen mit héheren Preisen fliefdt. Redispatch wird so vermie-
den. In Stunden ohne Engpasssituation gleichen sich dabei
die lokalen Strompreise untereinander an.

Durch die effiziente Nutzung von Flexibilitit und Netzen
reduzieren lokale Preise den Ausbaubedarf im Ubertra-
gungsnetz. Diese unterstiitzen das Engpassmanagement
auch im Verteilnetz und reduzieren dort den Ausbaubedarf.
Dafiir muss der Preis nicht noch innerhalb des Verteilnetzes
differenziert werden. Denn Wind, Sonne und Temperatur
sind innerhalb einer Region sehr dhnlich. Somit motiviert
zum Beispiel bei viel Wind und Sonne ein geringer lokaler
Preis zum Aufladen von Batterien und Wirmespeichern in
der ganzen Stadt. Das hilft dem gesamten Verteilnetz. Lokale
Marktpreise kénnen so Spielraum und damit Zeit schaffen,
um durch Digitalisierung der Verteilnetze die tatsdchliche
Netzauslastung zu erfassen und Ausbaubedarf oder aktives
Engpassmanagement darauf auszurichten.?

Lokale Marktpreise wurden in den meisten liberalisierten
Strommirkten auflerhalb von Europa eingefiihrt, wenn in
groflen Strompreiszonen wachsender Redispatch-Bedarf zu

8 Karsten Neuhoff, Jorn Richstein und Carlotta Piantieri (2018): TSO-DSO-PX Coopera-
tion II. Report on key elements of debate from a workshop of the Future Power Market Platform
(online verfiigbar).
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https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/GBK/GBK_Termine/Downloads/2026/01_2026/14.01./2_UENB.html?nn=1052120
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Kasten

Redispatch: kosten- oder marktbasiert

In Deutschland entstehen pro Jahr Kosten in Héhe von knapp
vier Milliarden Euro durch den Redispatch. Diese entstehen,
wenn bei Netzengpassen die Netzbetreiber Kraftwerke anwei-
sen, ihre Stromerzeugung anzupassen. Alle Betroffenen er-
halten daflir Zahlungen. Die Nachteile, die durch Engpassma-
nagement mit Redispatch entstehen, wurden noch bis ins Jahr
2017 fir Deutschland als wenig relevant eingeschatzt.' Des-
wegen wurde lediglich ein Wechsel vom kostenbasierten zum
marktbasierten Redispatch diskutiert.? Beim kostenbasierten
Redispatch erhalten Anlagenbetreiber eine regulatorisch
gepriifte Kostenerstattung fir die Anpassung der Strom-
erzeugung. Beim marktbasierten Redispatch geben Kraftwer-
ke Gebote fiir die Anpassung ihrer Produktion ab. Der Netzbe-
treiber wahlt die glinstigsten Angebote aus. Die Preise sollen
sich also im Wettbewerb zwischen Bietern bilden statt durch
eine regulatorische Priifung. Damit soll es zugleich Speichern
und Nachfrage-Flexibilitdten ermdglicht werden, sich am
Redispatch zu beteiligen. Sie konnen im kostenbasierten
Redispatch nicht beriicksichtigt werden, auch weil ihre Oppor-
tunitatskosten nicht regulatorisch geprift werden kénnen.

Internationale Erfahrungen und 6konomische Analysen zeigen
jedoch, dass Profite, die Marktteilnehmer im marktbasierten
Redispatch machen, zu erheblichen Fehlanreizen fiihren kon-
nen. Sie erhdhen erst die Produktion, damit sie dann im Re-
dispatch dafiir bezahlt werden, die Produktion wieder zu ver-
ringern. So werden letztendlich nur Engpasse gelést, die durch
die Fehlanreize entstehen — die Netzsituation insgesamt kann
sich verschlechtern.

1 In Workshops war die Einschétzung, dass Unterschiede zwischen Redispatch und lokalen
Marktpreisen bei jeweils optimal gestalteten Systemen im Betrieb gering sind, vgl. Consen-
tec und Neon (2018): Nodale und zonale Strompreissysteme im Vergleich. Kurzstudie fiir das
Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie. Abschlussbericht (online verfiigbar).

2 Siehe Stellungnahme vom Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW)
am 23. Februar 2017 (online verfiigbar).

3 Vgl Belden's experiment” in Adam Nix, Stephanie Decker und Carola Wolf (2022): Enron
and the California energy crisis: The role of networks in enabling organizational corruption.
Business History Review, 95(4), 765-802 (online verfiigbar).

4 Karl-Martin Ehrhart et al. (2025): Analysis of a capacity-based redispatch mechanism.
Energy Economics (online verfiigbar).

hohen Kosten und Systemrisiken fiihrte.” Diese Umstellung
wurde in keinem einzigen Fall revidiert, sie diente stattdes-
sen als Vorbild fiir Nachbarregionen, die ebenfalls auflokale
Marktpreise umstellten, insbesondere in Nordamerika.

Dabei stellt der Echtzeitmarkt sicher, dass Angebot und Nach-
frage im Gleichgewicht sind und erméglicht den kurzfristi-
gen Bezug von Strom. Zugleich erlaubt der Day-Ahead-Markt

9 Zum historischen Kontext vgl. Ignacio Aravena et al. (2021): Transmission capacity allocation in
zonal electricity markets. Operations research, 69(4).

10 Vgl. Webinar zu Einfiihrung nodaler Preise in Nordamerika (online verfiigbar).
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grofden Erzeugern wie Kraftwerken und groflen Verbrau-
chern wie der Industrie die Einsatzplanung fiir den Folge-
tag. Zuletzt bieten Terminmarkte die Méglichkeit, Preise
langfristig abzusichern.

Echtzeithandel ermdglicht flexiblen Strombezug

Viele Stromkunden entscheiden kurzfristig, wann sie wie
viel Strom benétigen, wann also kleine Unternehmen ihre
Maschinen betreiben und Haushalte ihr Elektroauto auf-
laden. Zugleich kénnen immer mehr Stromkunden mit
Energiemanagementsystemen und Batterien oder Warme-
speichern kurzfristig Strom einspeisen oder nutzen. Daftir
bendtigen sie transparente, attraktive Preise und unbiiro-
kratische Verfahren."

Da mit lokalen Marktpreisen kein Redispatch-Bedarf mehr
besteht und damit der Handel nicht mehr frithzeitig gestoppt
werden muss, kann in Echtzeit auf den Strompreis reagiert
werden. Dafiir wird den Stromkunden der lokale Strompreis
in Funf-Minuten-Intervallen mitgeteilt." Natiirlich beob-
achten nur wenige diese Strompreise direkt, dafiir gibt es
Energiemanagementsysteme von beispielsweise Warme-
pumpen oder smarte E-Auto-Ladestationen. Diese kon-
nen anhand des Strompreises {iber den Energieverbrauch
beziehungsweise die Einspeisung entscheiden. Relevant
sind lokale Preise nur fiir Kunden mit Smart Meter, die
sie mit grofReren Flexibilititspotenzialen wie Speichern,
E-Ladestationen oder Warmepumpen ohnehin haben. Fiir
alle anderen Kunden kann ein deutschlandweiter Durch-
schnittspreis erhalten bleiben. Zusammen profitieren alle
Kunden vom sinkenden Preisniveau durch netzdienliches
Verhalten aller Marktteilnehmer.

Damit Stromkunden kurzfristig auf diese Preise reagieren
kénnen, benétigen sie dynamische Stromtarife. Sie miissen
dabei aber nicht mit ihrer gesamten Stromnachfrage dem
Spotpreis ausgesetzt sein, sondern kénnen fiir einen erwar-
teten Strombedarf abgesichert sein und den Spotpreis nur
fiir Abweichungen davon zahlen. Wichtig ist, dass dynami-
sche Stromtarife nicht wie bisher auf dem deutschen Ein-
heitspreis, sondern auflokalen Preissignalen beruhen. Sonst
vergroflern statt reduzieren sie Engpisse, Redispatch-Bedarf
und Systemkosten.®

Am Vortag Produktion planen und
Preise absichern

Im Gegensatz zu privaten Stromkunden und kleinen Betrie-
ben planen grofle Industriekunden und Kraftwerke ihre Pro-
duktionsabliufe im Voraus. Eine Stromauktion um 12 Uhr
am Vortag bietet derzeit in Deutschland den zentralen Markt-
platz (Day-Ahead-Markt).

11 Karsten Neuhoff et al. (2024): How can nodal prices engage consumers? Future Power Market
Platform — Workshop Report June 2024 (online verfiigbar).

12 Zur Sicherung der Resilienz kann dabei Internetkommunikation durch Rundsteuerung iiber
das Stromnetz oder Funksignale erganzt werden.

13 Neuhoff, Ott und Prakash (2025), a.a. 0.


https://youtu.be/YYBoG0vAMRA?si=OIjrN5-H1E_Gc654
https://www.diw.de/documents/dokumentenarchiv/17/diw_01.c.913920.de/fpm_report_how-can-nodal-pricing-engage-consumers_2024_2-final.pdf
https://neon.energy/Neon_Nodale-Zonale-Preise_BMWi.pdf
https://www.bdew.de/media/documents/Stn_20170223_BM-RL-BM-VO-ACER-VO-Risikovorsorge_pHQ4BMR.pdf
https://doi.org/10.1017/S0007680521001008
https://doi.org/10.1016/j.eneco.2025.108751
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Auch in Lindern mitlokalen Preisen gibt es eine Day-Ahead-
Auktion. Dabei miissen Auktionsteilnehmer in ihrem Gebot
angeben, wo sich das bietende Kraftwerk oder der Abneh-
mer befindet.* Gebote auf Kraftwerksebene ersparen Kraft-
werksbetreibern den bisherigen Aufwand, ihre Kraftwerks-
kapazititen zu aggregieren, fiir diese komplexe Blockgebote
und nach der Auktion fiir jedes einzelne Kraftwerk Fahrpline
zu erstellen, die sie den Netzbetreibern mitteilen. Stattdes-
sen kénnen sie direkt Gebote fiir jedes Kraftwerk abgeben.
Das erleichtert kleineren Marktteilnehmern den Marktzu-
gang.”® Durch die Integration der Mirkte fiir Energie-, Regel-
energieprodukte- und Ubertragungskapazitit erhéht sich
zugleich die Liquiditit und Wettbewerbsintensitit." Dabei
verbessern die Gebote auf lokaler Kraftwerksebene statt im
Portfolio die Transparenz, so dass eine effektive Marktiiber-
wachung méglich wird.”

In der Auktion am Vortrag sichern sich Marktteilnehmer
einen Preis fiir die in der Auktion bestimmten Strommen-
gen. Nur fiir Abweichungen von diesen vereinbarten Mengen
zahlen beziehungsweise erhalten sie den lokalen Echtzeit-
preis. Internationale Erfahrungen zeigen, dass die Summe
einer groflen Zahl von kleinen Abweichungen mithilfe von
Wetterprognosen und Preiselastizititen gut prognostiziert
und damit den sicheren Netzbetrieb stirken kann. Bei gro-
en Kraftwerken und grofien Batterien trifft dieses ,Gesetz
der groflen Zahlen“ nicht zu. Deswegen diirfen sie ihre Ein-
speisung oder Last nur schrittweise anpassen (Ramping
Constraints) oder miissen Abweichungen gegeniiber den
Auktionsergebnissen des Vortages mit dem Systembetrieb
abstimmen. Dazu reichen Erzeuger Gebote fiir Anpassun-
gen im Tagesverlauf ein.®

Langerfristige Vertrage: Kosten- und
Erlosrisiken absichern

Versorger und grofle Erzeuger nutzen Terminmirkte zur lin-
gerfristigen Absicherung von Strompreisen fiir Zeitraume
von mehreren Monaten bis zu wenigen Jahren, sowohl der-
zeit in Deutschland als auch in Mirkten mit lokalen Prei-
sen. Dort beziehen sich die Terminvertrige jedoch nicht auf
individuelle lokale Preise, sondern auf den durchschnitt-
lichen lokalen Preis eines Landesteils (sogenannte Trading
Hubs). Bei Terminvertrigen zum Trading-Hub-Preis ver-
bleibt ein lokales Preisrisiko, das aus der Differenz zwischen
dem Hub-Preis und dem lokalen Preis am Anschlusspunkt
einer Anlage entsteht.

14 Mit dem Angebot werden Startkosten, Warmlaufzeiten und die mdgliche Flexibilitat angege-
ben - wie bisher an Netzbetreiber fiir das Redispatch.

15 Jorn Richstein, Casimir Lorenz und Karsten Neuhoff (2020): An auction story: How simple bids
struggle with uncertainty. Energy Economics (online verfiigbar).

16 Karsten Neuhoff (2003): Integrating transmission and energy markets mitigates market power.
Cambridge Working Papers (online verfiigbar).

17 Paul Twomey et al. (2005): A Review of the Monitoring of Market Power. The Possible Roles
of TSOs in Monitoring for Market Power Issues in Congested Transmission Systems. Center for
Energy and Environmental Policy Research (online verfiigbar).

18 Karsten Neuhoff et al. (2025): EU power market reform toward locational pricing: Rewarding
flexible consumers for resolving transmission constraints. Energy Policy, 207, 114808.

Um diese lokalen Preisrisiken abzusichern, werden bei loka-
len Marktpreisen Engpasserlose genutzt, die anstelle von
Redispatch-Kosten anfallen.” Engpasserlose entstehen, wenn
Strom in einer Region mit geringem lokalem Strompreis
eingespeist und in einer anderen Region mit einem hohe-
ren Strompreis ausgespeist wird. Sie ergeben sich bereits
heute im internationalen Stromhandel zwischen Lindern
und werden nach den bisherigen regulatorischen Vorgaben
zur Finanzierung des Netzausbaus und zur Reduktion der
Netzentgelte genutzt. In Nordamerika werden diese Engpass-
erlése mithilfe von Financial Transmission Rights (FTRs)
an Stromversorger fiir ihre Stromkunden ausgegeben, um
diese gegen lokale Preisrisiken abzusichern.?

Eine Herausforderung sind dabei Erzeugungsprofile von
Wind- und Solaranlagen, die nicht langfristig prognostiziert
werden konnen. In Nordamerika werden sie im Portfolio von
Versorgern zusammen mit einem Portfolio von FTRs abgesi-
chert. Das wire fiir kleinere Versorger im Endkundenwettbe-
werb weniger geeignet. Ein vielversprechender Ansatz sind
hier die von der EU-Kommission vorgeschlagenen Triparti-
te-Energie-Vertrage.” Dabei kénnen Wind- und Solarprojekte
ihre Erlése mit langfristigen Differenzvertrigen absichern:
Die gepoolten Differenzvertrige werden dann an Stromkun-
den ausgegeben. Dabei werden mit den Engpasserlésen die
Preisunterschiede zwischen den Standorten der Wind- und
Solaranlagen und denjenigen der Stromkunden ausgegli-
chen.”? So bekommen Stromkunden deutschlandweit ver-
lasslich bezahlbare erneuerbare Energie.”

Lokale Marktpreise konnten schnell
umgesetzt werden

Die Einfiihrung lokaler Marktpreise beinhaltet einmalige
Kosten fiir Marktbetreiber und -teilnehmer, zum Beispiel
um Software und Prozesse umzustellen. Erfahrungen in
Nordamerika zeigen, dass diese Kosten bereits in den ers-
ten Jahren durch Effizienzgewinne kompensiert werden
konnen (Abbildung 2). Zusitzliche Einsparungen ergeben
sich durch eingesparte Investitionen in Erzeugungskapazitit
und Netzausbau. Fiir Europa werden jihrliche Einsparungen

19 Leon Stolle et al. (2026): Designing Hedging Instruments for Locational Price Risks — Lessons
from North American Financial Transmission Rights. DIW Discussion Paper Nr. 2156 (online verfiig-
bar, abgerufen am 26. Februar 2026).

20 Der Besitzer eines FTRs erhlt fiir eine definierte Strommenge den Preisunterschied zwi-
schen lokalen Marktplétzen und Trading Hubs ausgezahlt. Das sichert zusammen mit einem
Terminvertrags auf den Trading Hub das Preisrisiko ab., vgl. Webinar zu der Erfahrung mit FTRs
(online verfiigbar).

21 Ankiindigung von Tripartite-Energie-Vertréagen: Pressemitteilung der Europdischen Kom-
mission vom 5. September 2025: Commissioner Jorgensen announces first 2 sectorial tripartite
contracts (online verfiigbar). Zum Konzept vgl. Karsten Neuhoff et al. (2024): Ein Erneuerbare-
Energien-Pool Isst Verbraucher*innen an den Vorteilen der Energiewende teilhaben. DIW Wo-
chenbericht Nr. 15, 227-234 (online verfiigbar).

22 7ur Abschatzung der Preiseffekte vgl. Silvana Tiedemann et al. (2024): Auswirkung einer Ge-
botszonenteilung auf den Marktwert der Erneuerbaren Energien im Jahr 2030. Kopernikus-Projekt
Ariadne (online verfiigbar).

23 Karsten Neuhoff et al. (2025): Contracting Matters: Hedging Producers and Consumers with a
Renewable Energy Pool. The Energy Journal (online verfiigbar).
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Abbildung 2

Einmalige Umstellungskosten und jahrliche Einsparungen bei Einfiihrung lokaler Strompreise in Nordamerika
In Millionen Euro; Jahr der Umstellung
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Anmerkungen: Alle Werte wurden mit dem BIP-Deflator der World Bank und Wahrungsumrechnungskurse der Européischen Zentralbank in Preise von 2024 in Euro umgerechnet. Da die Umstellung in Ontario erst 2025 stattfand,
sind die Werte Ex-ante-Prognosen fiir den Durchschnittswert der zehnjéhrigen erwarteten Ertrage. Europa ist eine Prognose der Ertrage fiir das Jahr 2030 unter der Annahme eines ambitionierten Netzausbaus.

Quellen: Eigene Darstellung auf Basis mehrerer Reports zu Ex-Post-Evaluierungen: Analysis Group (New York); Brattle Group (Midcontinent); FTI Consulting (Southwest Power Pool); FTI Consulting & Wolak (Kalifornien); FTI Con-
sulting & Triolo, Wolak (Texas), IESO (Ontario); JRC (Europa).

®®CCBY 4.0

Die Kosten fiir die Umstellung fallen nur einmalig an und amortisieren sich durch die jahrlich anfallenden Erlése schnell.
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von zwolf Milliarden Euro, bis 2040 sogar 42 Milliarden Euro
prognostiziert.**

Die Erfahrungen zeigen, dass eine Umstellung in wenigen
Jahren moglich ist.” Dafiir gibt es bereits etablierte Soft-
wareldsungen von international agierenden Unternehmen
wie Siemens, Hitachi und General Electric. Verzégerungen
gab es bei ungeeigneten Entscheidungsstrukturen, wie sie
zum Beispiel in Kalifornien vorlagen.” Statt einer europaweit
abgestimmten Umstellung auflokale Marktpreise empfiehlt
sich deswegen ein schrittweises Vorgehen.” Experimentier-
klauseln in der EU-Strommarktregulierung kénnten geschaf-
fen werden, damit Linder oder Gruppen von Lindern lokale
Marktpreise ohne eine europaweite Abstimmung zu jedem
Designdetail umsetzen kénnen. So kénnte auf guten Erfah-
rungen mit regionalen Pilotprojekten bei der europdischen
Strommarktintegration und mit der schrittweisen Einfiih-
rung lokaler Marktpreise in Nordamerika aufgebaut werden.

Bei Preiszonensplit verbleibt
hoher Redispatch-Bedarf

Aktuell wird auch diskutiert, das derzeitige Einheitspreis-
gebiet in Zonen aufzuteilen. Eine Zweiteilung in Nord- und
Stidpreiszone klingt zunichst plausibel, da es in Zeiten hoher
Stromerzeugung im windreichen Norden zu Ubertragungs-
engpdssen von Norden nach Siiden kommt. Allerdings igno-
riert diese Vereinfachung erstens die Vielzahl unterschied-
licher Wetterlagen. Simulationen des Stromnetzes zeigen,
dass eine Aufteilung in zwei oder wenige Preiszonen struk-
turelle Engpisse im Ubertragungsnetz nicht 16sen kann
(Abbildung 3). Kosten fiir Redispatch-Bedarf und Vorhal-
tung von Reserven bleiben bestehen.

Zweitens wird bei einem Preiszonensplit im kontinuier-
lichen Handel zwischen Preiszonen die Ubertragungs-
kapazitit jeweils kostenlos denjenigen Hindlern gegeben,
die zuerst eine Anfrage stellen.?® Nach Vergabe der Ubertra-
gungskapazitit bleiben Handel, Liquiditit und Wettbewerb
auf die jeweilige Preiszone begrenzt und nehmen bei klei-
neren Preiszonen entsprechend ab.

Drittens verbleibt der Energiemarkt fragmentiert zwischen
Energie, diversen Regelenergieprodukten, unterschied-
lichen Besicherungen von Regelenergieprodukten, Engpass-
managementenergie und diversen Reserven.” Das reduziert
die Transparenz, schafft Marktzugangsbarrieren fiir

24 Unter der Annahme eines ambitionierten Netzaushaus, vgl. Thomassen und Fuhrmanek (2025),
a.a.0.

25 Vgl. Webinar zu Einfiihrung nodaler Preise in Nordamerika (online verfiigbar).

26 Christopher Weare (2003): The California Electricity Crisis: Causes and Policy Options. Public
Policy Institute of California (online verfiighar).

27 Neuhoff et al. (2025), a.a. 0.

28 Karsten Neuhoff, Jorn Richstein und Nils May (2016): Auctions for Intraday ~Trading Impacts
on efficient power markets and secure system operation (online verfiigbar).

29 Karsten Neuhoff et al. (2015): Flexible Short-Term Power Trading: Gathering Experience in
EU Countries. DIW Discussion Paper 1494 (online verfiigbar).

Abbildung 3

Reduzierung der Redispatch-Kosten und -Volumen nach Anzahl

der Preiszonen

Einsparung (weiB) relativ zum Status quo (Einheitspreiszone = 100)
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Anmerkung: Bei Agora Energiewende wird ein vereinfachtes Netzmodell mit 22 Knoten verwendet. Eine Modellie-
rung von 22 Zonen entspricht somit lokalen Preisen ohne Redispatch-Bedarf. Die Werte fiir Bidding Zone Review und

Agora Energiewende ergeben sich als Durchschnitte der jeweils modellierten Wetterjahre.

Quellen: Johannes Kndrr, Martin Bichler und Teodora Dobos (2024): Zonal vs. Nodal pricing: An analysis of different
pricing rules in the German day-ahead market (online verfiighar); Hendrik Diers et al. (2023): Preiseffekte einer
deutschen Gebotszonenteilung. Gutachten von EWI und Thema Consulting (online verfiigbar); Entso-e (2025): Bidding
Zone Review of the 2025 Target Year (online verfiighar); Agora Energiewende und Fraunhofer IEE (2025): Lokale
Strompreise. Wie die Integration der Netzrealitat in den Strommarkt gelingt und Kosten senkt (online verfiigbar).

®®CCBY 4.0

Ein Preissplit nach Zonen kénnte den Redispatch-Bedarf zwar verringern. Aber erst

lokale Marktpreise wiirden ihn auf null senken.

Marktteilnehmer und schrinkt somit Liquiditit, Effizienz
und Wettbewerb weiter ein.*

Viertens ist zwar ein geringerer, aber weiterhin tiberdimen-
sionierter Netzausbau zu befiirchten. Denn die Ausbaupla-
nung wiirde auf Vermeidung aller Engpisse, jetzt innerhalb
der Preiszonen, ausgerichtet.

Lokale Preise besser fiir Absicherung von
Preisrisiken als Preiszonensplit

Lokale Marktpreise konnen aus drei Griinden Preisrisiken
besser absichern als ein Preiszonensplit (Tabelle): Erstens
wird bei lokalen Marktpreisen die gesamte Ubertragungs-
kapazitit in den Auktionen bewirtschaftet und somit die
Knappheitsrente als Engpasserlos erfasst. Beim Preiszonen-
split muss hingegen ein Teil der Ubertragungskapazitit
zurtickgehalten werden, um Engpisse innerhalb von Zonen
zu reduzieren, wihrend weiterhin ein Anteil kostenlos im
kontinuierlichen Handel vergeben wird. Das reduziert
die Engpasserlose.

30 Vgl. Anselm Eicke und Tim Schittekatte (2022): Fighting the wrong battle? A critical assess-
ment of arguments against nodal electricity prices in the European debate. Energy Policy, 170,
113220 (online verfiigbar).
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Tabelle

Vergleich der Vor- und Nachteile von Einheitspreiszone und Reformoptionen

Liquiditat und

Resilienter

Redispatch Flexibilitat Wettbewerb Preistransparenz Lokale isiken Netzbetrieb
Knapp vier Milliarden
I b i . Marktsegmentierung | Niedrig durch komplexe | Stark erhdhter Bedarf, Aktu?'.l G2 . -
Einheitsoreiszone Netzentgelte um Kann Engpasse SR EE T ETS Blockaebote fi um bundesweit Kostenrisiken, aber Steigende Risiken
P 8-10 Euro/MWh verscharfen b ENergle, Engpass, 9 Unsicherheit tiber im Redispatch

(Tendenz steigend), Regelenergie)

>25 GW Reserven
) . ) Marktsegmentierung,
Weniger Redispatch, Lokalere Preise L
Preiszonensplit max. 50 Prozent reduzieren Engpass- Liquiditat und
P - ren Engp Wettbewerb bleiben auf
Einsparung risiken
Zonen begrenzt
. ) . Effektiv eingesetzt Hohe Liquiditat,
Lokale Marktpreise | Kein Redispatch ndtig T Wettbewerb

gebiindelte Anlagen

Niedrig durch komplexe
Blockgebote fiir
gebiindelte Anlagen

Hoch durch
anlagenscharfe Gebote

Engpésse zu vermeiden

Fiir Engpasse innerhalb
Zonen erhohter Bedarf

Kaum Netzausbau
ndtig, da Netznutzung

Anpassung bleibt

Um rund 10 Euro/
MWh geringere Preise
fiir Norddeutschland

prognostiziert

Abgesichert mit
Engpasserlosen

Moderate Risiken
im Redispatch

Keine Redispatch-
risiken, Chance fiir

effizient modularen Betrieb

Quelle: Eigene Darstellung.
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Zweitens ist es bei lokalen Marktpreisen schwer zu prognos-
tizieren, ob ein lokaler Marktpreis im Jahresdurchschnitt
ober- oder unterhalb des deutschlandweiten Durchschnitts-
niveaus liegen wird. Damit sind alle Stromkunden an einer
Absicherung interessiert, wenn sie als faire Versicherung
ausgestaltet ist, also neben Auszahlungen auch Riickzah-
lungen beinhaltet. Fiir grofe Preiszonen prognostizieren
die meisten Modelle geringere Preise fiir Nord- als fiir Stid-
deutschland in H6he von rund zehn Euro/MWh.*! Das min-
dert das Interesse von Stromkunden in Norddeutschland,
sich an einer langfristigen Absicherung zu beteiligen. Ohne
deren Beitrag werden bei einer Preiszonenaufteilung héhere
Engpasserlose zur Absicherung lokaler Preisrisiken benétigt.

Drittens zeigen diverse Studien, dass es keine perfekte Auf-
teilung in stabile Preiszonen gibt.*? In Zukunft wiren also
weitere Aufteilungen oder Preiszonenanpassungen notwen-
dig. Jede Neuordnung wiirde dabei zu Interessenskonflik-
ten fithren, da Stromkunden immer darauf bestehen, durch
die Anpassung nicht schlechter gestellt zu werden. Damit
kein Reformschritt Marktteilnehmer schlechter stellt, wiren
noch zusitzliche Mittel zur Absicherung lokaler Preisrisi-
ken notwendig.

Dynamische Netzentgelte bendtigen
prazise Vorhersagen

Eine dritte Reformoption sind dynamische Netzentgelte.
Mit Netzentgelten werden die fixen Kosten fiir Investition
und Betrieb der Netze auf die Stromkunden verteilt. Dabei
ergeben sich unbeabsichtigt Anreize gegen Investition und
Nutzung von Flexibilitit. Deswegen haben einige Lander
wie Schweden und Frankreich zeitlich variable Netzentgelte

31 Vgl. EWI (2025): Gebotszonensplit in Deutschland: Worum geht es? EWI Policy Brief
(online verfiigbar).

32 Teodora Dobos, Martin Bichler und Johannes Kndrr (2025): Challenges in finding stable price
zones in European electricity markets: Aiming to square the circle? Applied Energy, 382, 125315
(online verfiigbar).
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eingefiihrt, die im Allgemeinen Monate im Vorhinaus ange-
kiindigt werden. So reizen reduzierte Netzentgelte zur Mit-
tagszeit die verstirkte Nutzung von Strom wihrend hoher
Solarproduktion an.*

In Deutschland hat jiingst die Bundesnetzagentur dariiber
hinaus vorgeschlagen, durch lokal variierende dynamische
Netzentgelte ein lokales Preissignal zu erzeugen.** Diese
Uberlegung lisst sich so interpretieren, dass lokale Preis-
signale als notwendig angesehen werden, wihrend gleich-
zeitig die politische Vorgabe einer einheitlichen Strompreis-
zone gewahrt wird.

Dass weltweit dynamische Netzentgelte nicht zum Manage-
ment von strukturellen Engpidssen genutzt werden,* hat
zwei Griinde. Erstens konnen Netzbetreiber die regionale
Erzeugung und Nachfrage nicht ausreichend prazise vorher-
sagen.’® Ein Sturmtief kann sich verzégern, Frithnebel sich
spiter lichten. Netzbetreiber gehen deswegen von kurzfris-
tigen Prognosefehlern von 14 bis 17 GW aus.” Somit besteht
immer das Risiko, dass die dynamischen Netzentgelte zu
einem falschen lokalen Preissignal fiihren und damit Netz-
engpisse verschirfen statt zu reduzieren. Eine genaue Vor-
hersage am Vortag wire notwendig, da dynamische Netzent-
gelte spatestens am Vormittag des Vortages festgelegt wer-
den miissten, um eine Grundlage fiir den Stromhandel zu
bieten. Lokale Marktpreise kénnen hingegen bis zur Echt-
zeit aktualisiert werden.

Zweitens eignet sich bei wachsender Nachfrageelastizitit eine
Mengensteuerung besser zur Vergabe knapper Ressourcen

33 Anke Weidlich et al. (2025): Dynamische Netzentgelte und ihre mdgliche Ausgestaltung fiir
Deutschland (online verfiigbar).

34 Vgl. Bundesnetzagentur (2025), a.a.0.
35 Vgl. Weidlich et al. (2025),a.a.0.

36 Vgl. Tagesspiegel Background (2026): Dynamische Netzentgelte laut UNB keine Lésung fiir
kurzfristige Engpésse. Ausgabe vom 15. Januar (online verfiigbar).

37 Dinger und Klemm (2026), a.a.0.
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als eine Preissteuerung.®® Speicher erhéhen die Nachfrage-
flexibilitat. Das spricht gegen die Vorgabe von Preisen am
Vortag in Form von dynamischen Netzentgelten und statt-
dessen fiir die Vorgabe der Ubertragungskapazitit (Menge),
die dann in den Auktionen zu lokalen Marktpreisen impli-
zit vergeben wird.

Fazit: Lokale Marktpreise fiir langfristige
verldssliche Stromkosten schnell umsetzen

Trotz fallender Kosten fiir den Ausbau von Solar- und
Windenergie sind in Deutschland die Stromkosten hoch.
Ein wichtiger Kostentreiber ist die einheitliche Preiszone,
die lokale Angebots- und Nachfrageschwankungen nicht
beriicksichtigt und dadurch zu steigenden Redispatchkos-
ten, hohen Netzausbaukosten und viel Biirokratie fiihrt.
Das gefihrdet zunehmend industrielle Investitionen und
macht eine grundlegende Reform des Strommarktdesigns
dringend erforderlich.

Als mogliche Reformen werden drei Optionen disku-
tiert. Ein Preiszonensplit kénnte den sich immer wieder
dndernden Netzengpissen nur teilweise gerecht werden.
Der Redispatch-Bedarf bliebe dadurch hoch, Liquiditit und
Wettbewerbsintensitit nihmen ab und lokale Preisrisiken
waren schwer abzusichern. Eine Anpassung der Netzentgelte
als zweite Option konnte Flexibilititshemmnisse abbauen,
die bei der bisherigen Allokation von Fixkosten im Strom-
markt entstehen. Bei der Losung struktureller Netzengpisse

38 Martin Weitzman (1974): Prices vs. Quantities. The Review of Economic Studies 41(4), 477-491.

Karsten Neubhoff ist Leiter der Abteilung Klimapolitik im DIW Berlin |
kneuhoff@diw.de
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stieflen sie aber an ihre Grenzen. Geeigneter wire hinge-
gen das Konzept lokaler Marktpreise fiir jede grofiere Stadt
und lindliche Region. Sie erméglichten einen effizienten
Umgang mit Netzengpissen und triigen zu Liquiditit, Wett-
bewerb und Transparenz bei. Lokale Marktpreise erhéh-
ten die Effizienz des Stromsystems sowohl in der Uber-
gangsphase als auch in einem perspektivisch vollstindig
erneuerbaren Energiesystem. Steuerbare Kapazititen fiir
Extremsituationen blieben Teil der Versorgungssicherheit,
ihr Bedarf wiirde durch ein effizientes Marktdesign jedoch
reduziert.

Viele Linder auerhalb der EU haben bereits lokale Markt-
preise eingefiihrt. Ihre Erfahrung widerlegt dabei drei oft
gedullerte Bedenken. Erstens wiren unvollstindige Digi-
talisierung und fehlende Smart Meter ein Hindernis. Tat-
sachlich waren bei den ersten Einfithrungen in Nordame-
rika vor rund 25 Jahren Computer noch langsamer als heute
und Smart Meter unbekannt. Zweitens wiren lokale Markt-
preise ein ausschliefRlich theoretisches Konzept. Dies wider-
legen aber die vielen erfolgreichen Umsetzungsbeispiele in
Nordamerika und Neuseeland. Drittens gefihrdeten lokale
Preise Investitionen bei Stromkunden und Erzeugern erneu-
erbarer Energien. Tatsichlich entstehen aber mit der Einfiih-
rung auch Engpasserlse. Weltweit wurde bei der Einfiih-
rung auch immer regulatorisch vorgeschrieben, wie die Eng-
passerlose an die Stromkunden weitergegeben werden. Das
sichert gegen lokale Preisrisiken ab und widerlegt somit die
These, dass lokale Marktpreise zu Standortrisiken fithren.

Leon Stolle ist Doktorand in der Abteilung Klimapolitik im DIW Berlin |
Istolle@diw.de
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