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Vorwort

Lieber Leserin, lieber Leser,

ein zukunftstdhiges Energiesystem braucht

ein Strommarktdesign, das Stromerzeugung,
-speicherung und -nachfrage von der Kiiste

bis zu den Alpen aufeinander abstimmt. Die
aktuelle einheitliche Strompreiszone leistet bis
heute gute Dienste; sie fithrt jedoch absehbar zu
Ineffizienzen und macht Strom unnotig teuer.

Der Blick in andere Lander zeigt: Strommaérkte
werden zunehmend lokal ausgestaltet — besonders
dort, wo der Anteil von Wind- und Solarenergie
stark zunimmt. Mit Spannung wird vor diesem
Hintergrund nun die Empfehlung der européischen
Ubertragungsnetzbetreiber zu alternativen Preis-
zonenkonfigurationen erwartet.

e Ergebnisse auf einen Blick

Unsere Auswertung zeigt, wie lokale Strompreise
dazu beitragen konnen, Netze effizienter zu bewirt-
schaften, systemische Fehlanreize fiir Verbraucher
zu vermeiden und die Strompreise zu senken. Sie
zeigt aber auch, welche Akteure einen Nachteil
haben und diskutiert Wege, diese zu adressieren.
Gleichzeitig mit der Studie veréffentlichen wir

das Lokale Agorameter. Das Web-Tool erlaubt, die
Effekte lokaler Preise anhand aktueller Marktdaten
nachzuvollziehen.

Mit Tool und Studie wollen wir zu einer informierten
Debatte tiber die erfolgreiche Weiterentwicklung des
Strommarktes in Deutschland und Europa beitragen.

Ich wiinsche eine angenehme Lektiire!

Markus Steigenberger
Direktor Deutschland, Agora Energiewende

]

Der einheitliche Strompreis in Deutschland ist blind fiir die Auslastung des Ubertragungsnetzes und
sendet damit zunehmend problematische Fehlanreize an Verbraucher, Speicher und Erzeuger. Netz-
betreiber mussen daraus resultierende Fehlplanungen korrigieren, indem sie etwa kurzfristig Wind-
rader im Norden herunterregeln und Kraftwerke im Stden hochfahren (,Redispatch”). Die Kosten sind
zwischen 2019 und 2023 von 1,3 auf 3,2 Milliarden Euro gestiegen. Dies verscharft sich, wenn kunftig
mehr flexible Verbraucher und Speicher ans Netz kommen und auf falsche Preissignale reagieren.

Lokale Strompreise konnen die meisten Eingriffe der Netzbetreiber vermeiden. Sie geben der Netz-
auslastung ein Preisschild und setzen damit marktliche Signale fur den Kraftwerkseinsatz sowie fur
Stromverbrauch und Speicherung zu Zeiten, in denen Strom gunstig vor Ort verfigbar ist. Erst so

ist eine effiziente Einbindung von E-Autos, Batterien, Elektrolyseuren oder Warmepumpen maglich.
Dabei gilt: Erst wirklich granulare Preise setzen auf Dauer verlasslich die richtigen Anreize.

Durch die Einfiihrung lokaler Preise wiirden die Strompreise fiir den GroRteil der Verbraucher sinken;
benachteiligte Unternehmen kénnten ohne zusatzliche Haushaltsmittel kompensiert werden. 2023
ware somit der mittlere Strompreis um 6 Euro pro Megawattstunde (EUR/MWh) niedriger gewesen.
Zugleich erlauben Einnahmen der Netzbetreiber — sogenannte Engpassrenten — eine gezielte Kom-
pensation derjenigen Industrieunternehmen im Stden, die von Mehrkosten betroffen sind. Aller-
dings: Mit sinkenden Strompreisen steigt der Zuschussbedarf fur Erneuerbare — getrieben durch die
Erzeugung im Norden.

€in lokal organisierter Strommarkt steigert die Kosteneffizienz eines klimaneutralen Stromsystems.
Auch wenn der Koalitionsvertrag ein Festhalten an der einheitlichen Gebotszone vorsieht, sollte die
Bundesregierung parallel eine europaisch koordinierte Roadmap entwickeln, wie ein lokal differen-
ziertes Preissystem ausgestaltet werden kann. Ein erster Schritt kann die Erganzung der Preiszone
um lokale Investitionssignale sein. Vor Umstellung der Preisbildung sollten ein liquider Terminhandel
fur lokale Strommarkte etabliert und flachendeckend die Wirtschaftlichkeit von EE-Investitionen
gesichert werden.
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Effekte der Wahl des Strommarktdesigns

Erst ein Strommarkt mit einer lokalen Ausdifferenzierung anstelle einer einzigen Preiszone gibt das
richtige Erzeugungs-, Speicher, und Verbrauchssignal.

Heutige Borsenstrompreise bei einer Preiszone im Vergleich zu lokalen Preisen, 1. Januar 2023
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Lokale Strompreise beseitigen Uber- und Unteranreize fur flexiblen Stromverbrauch und -speicherung.

Preisdifferenz zwischen einer Zone und lokalen Preisen, 1. Januar 2023
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Lokale Strompreise vermeiden Redispatch. Herausforderungen durch die Einfuhrung lokaler
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Agora Energiewende (2025). *Verbrauchs-Uberanreiz: Zu starker Anreiz, Stromverbrauch in diese Stunde zu verlagern; wirkt netzengpasserhé-
hend. **Verbrauchs-Unteranreiz: Zu schwacher Anreiz, Stromverbauch in dieser Stunde zu erhdhen; wirkt netzengpasserhdhend.
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Zusammenfassung

Viele OECD-Lénder suchen derzeit nach einem
Strommarktdesign, das die Beschrankungen der
Netzinfrastruktur beriicksichtigt. Im Kern geht es
darum, dass nicht landesweit einheitliche, sondern
lokal differenzierte Signale auf den Bau und Betrieb
von Stromerzeugungsanlagen und Speichern sowie
auf das Verhalten der Verbraucher wirken. Mehr als
die Hélfte der Strommarkte in den OECD-Staaten
sind inzwischen in mehreren Preiszonen pro Land
oder auf Basis von lokalen Preisen organisiert — Ten-
denz steigend. In Europa hat die européische Regu-
lierungsagentur ACER die Ubertragungsnetzbetreiber
aufgefordert, alternative Preiszonenzuschnitte fiir die
gegenwartig eine deutsch-luxemburgische Preiszone
zu analysieren. Die Agentur bezweifelt, dass diese
einheitliche Preiszone aus européischer Sicht effi-
zient ist. Zum Zeitpunkt der Veroffentlichung dieser
Analyse warten Politik und Wirtschaft mit Spannung
auf die Ergebnisse und Empfehlung der européischen
Ubertragungsnetzbetreiber.

In Deutschland gehen die Meinungen iber eine lokale
Ausgestaltung des Strommarktdesigns auseinander:
Zahlreiche Energietkonomen und -ékonominnen
betonen die Effizienz lokaler Preisanreize, wahrend
insbesondere industrielle Groflverbraucher vor allem
in Stiddeutschland und Windenergieanlagenbetreiber
in Norddeutschland héhere Stromkosten (dies gilt fiir
erstere) beziehungsweise geringere Einnahmen (dies
betrifft letztere) befiirchten. Vor diesem Hintergrund
hat sich im vergangenen Jahr das Bundesministerium
fiir Wirtschaft und Klimaschutz im Optionenpapier
Strommarkt gegen mehrere Preiszonen ausge-
sprochen. Andererseits ist unverkennbar, dass die
gegenwairtige Konfiguration zahlreiche Nachteile mit
sich bringt: Uber Redispatch-MaRnahmen miissen
Netzbetreiber nachtréglich bestimmte Kraftwerke
hoch- und andere herunterfahren, da nicht aus-
reichend Leitungskapazititen vorhanden sind. In

der Folge kommt es zu ungewollten européischen
Ringfliissen aufgrund innerdeutscher Engpésse, und

preisliche Fehlanreize fiir Verbraucher wachsen. Das
erhoht den Druck, Alternativen fir ein effizienteres
Stromsystem ernsthaft zu priifen.

Ausgangslage

Das heutige Strommarktdesign mit nur einer Preis-
zone erzeugt erheblichen Redispatch-Bedarf. Die
Betreiber von Kraftwerken und Speichern planen den
Anlagenbetrieb im Wesentlichen am Vortag anhand
der Preise an der Strombérse. Uberall in Deutsch-
land gilt derzeit der gleiche Preis - er enthélt also
keine Informationen iiber potenziell auftretende
Netzengpésse. Allerdings kann das Ubertragungs-
netz die Transportaufgaben fiir Strom von Norden
und Osten nach Stiden und Westen immer hédufi-

ger nicht vollstdndig erfiillen. Netzbetreiber sind
gezwungen, nachtréglich in den Kraftwerkseinsatz-
plan einzugreifen, um diesen an die Netzrestriktio-
nen anzupassen. Die Kosten fiir diesen sogenannten
Redispatch haben sich seit 2019 mehr als verdoppelt
und beliefen sich 2023 inklusive der Netzreserve und
des Countertradings auf durchschnittlich 6,8 Euro je
Megawattstunde Nettostromverbrauch. Zwar ver-
ringerten sich im Jahr 2024 Umfang und Kosten fiir
Redispatch-MaRnahmen laut vorlédufigen Zahlen;
dies ist aber voraussichtlich ein vorriibergehender
Effekt: Fir die kommenden Jahre und mit weiter stei-
gendem Anteil Erneuerbarer Energien an der Strom-
erzeugung prognostizieren die Ubertragungsnetz-
betreiber erneut steigende Redispatch-Mengen und
-Kosten. Fiir 2027 sollen die Kosten fiir Netzengpass-
malinahmen auf 4,4 Milliarden Euro steigen, im Ver-
gleich zu 1,3 Milliarden Euro 2019 beziehungsweise
3,2 Milliarden Euro 2023. Fiir den Ubertragungsnetz-
ausbau sind - inklusive der Offshore-Netzanbin-
dungsleitungen - bis 2045 328 Milliarden Euro an
Investitionen vorgesehen, um das Ausmal} erforder-
licher Netzeingriffe zu reduzieren - eine moglichst
effiziente Nutzung dieser wertvollen Infrastruktur ist
ein Schliissel fiir ginstige Endkundenstrompreise.



Angemessene Preisanreize fiir flexible Verbrauchs-
reaktionen von Elektroautos, Warmepumpen,
Elektrolyseuren, industrieller Warmeerzeugung und
Stromspeichern sind entscheidend fiir ein klima-
neutrales Energiesystem. Sie erhéhen die effiziente
Nutzung der giinstigsten Energiequellen Wind und
Solarstrahlung. Die einheitliche Preiszone fiihrt aber
h&ufig zum Gegenteil: An Standorten jenseits eines
Netzengpasses ergeben sich netzbelastende ,Uber-
anreize" zur Erhéhung des Stromverbrauchs. Darauf
reagieren die Verbraucher in steigendem Mafe mit
zunehmender lastseitiger Flexibilitit, was wiederum
teure Zusatzmafnahmen im Bereich des Netzeng-
passmanagements nach sich zieht. Andererseits
fithren diesseits eines Engpasses und im Umfeld von
Erneuerbare-Energien-Erzeugungszentren preis-
liche ,Unteranreize” zu einer geringeren Stromab-
nahme als bei niedrigeren Preisen; EE-Strom bleibt
ungenutzt. Das einheitliche Bérsenstrompreissignal
berticksichtigt nicht, ob Strom lokal verfiigbar ist.

So entstehen widerspriichliche Konstellationen
einerseits durch Uberanreize wegen der scheinbar
niedrigen Strompreise: Es kommt zum Beispiel vor,
dass Pumpspeicher im Stiden aufgrund des niedrigen
Borsenstrompreises Strom beziehen, wahrend dort
gleichzeitig Gaskraftwerke im Zuge des Redispatch
hochgefahren werden mussen; Elektrofahrzeuge
laden Batterien mit vermeintlichem Windstrom,

der allerdings wegen eines vorgelagerten Netzeng-
passes gar nicht bis zum Ladepunkt transportiert
werden kann. Im Norden kommt es andererseits

zu Unteranreizen, wenn der Strompreis schein-

bar hoch ist, obwohl die Netzbetreiber die Kraft-
werksbetreiber anweisen, die Stromerzeugung vor
einem Netzengpass zu verringern. Ein Batterie-
speicherbetreiber entscheidet sich in dieser Phase
dagegen, den Strom einzuspeichern — der Anreiz ist
zu gering. Mit zunehmender Lastflexibilitat - die

in einem erneuerbaren Stromsystem wichtig und
sinnvoll ist, um auf die Verfligharkeit von EE-Strom
zu reagieren — werden diese Ineffizienzen in der
einheitlichen Preiszone problematischer: Denn
wenn Elektrofahrzeuge, Elektrolyseure, flexibili-
sierte Industrieprozesse oder Warmepumpen mit
dynamischen Stromtarifen auf ein gesamtdeutsches
Strompreissignal reagieren, wird sich in windstar-
ken Stunden der Netzengpass durch den Uberanreiz
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verschérfen. Gleichzeitig fithren Unteranreize auf der
Verbrauchsseite dazu, dass Strom vor dem Netzeng-
pass abgeregelt anstatt zum Beispiel durch Speicher
oder flexible Verbraucher genutzt wird. Der Werk-
zeugkasten der Netzbetreiber fiir den Umgang mit
Netzengpéassen bestehend aus Redispatch, Counter-
trading und Netzreservekraftwerken; das als ,Nutzen
statt Abregeln” bezeichnete Instrument fiir zuschalt-
baren Stromverbrauch ist jedoch nicht geeignet, um
die dezentralen Flexibilitdten zu orchestrieren. Denn
dazu mussten die regulativen Einflussmoglichkeiten
fur Netzbetreiber stark erweitert werden, sodass sie
entweder selbst regelméfRig in den Stromverbrauch in
Heizungskellern und Garagen eingreifen oder strom-
marktdhnliche Preisanreize rechnerisch nachemp-
finden und tarifieren dirfen.

Mit groRen Strompreiszonen geht die Koordinie-
rungsfunktion des Marktes phasenweise verloren.
Dies betrifft die steigende Anzahl an Stunden, in
denen die EE-Erzeugung die lokale Nachfrage und
Netzkapazitit zum Transport tibersteigt. Wind-
kraft-, Laufwasserkraft- und Solaranlagen bieten
aufgrund ihrer nahezu vernachldssigbaren kurz-
fristigen Grenzkosten Strom zu einem Wert um null
Euro pro Megawattstunde an der Strombdrse an.!
Aus diesen kurzfristigen Grenzkosten der Strom-
erzeugung lasst sich keine Rangfolge der Anlagen zur
Deckung der Stromnachfrage ableiten. In Situationen,
in denen die EE-Erzeugung die lokale Nachfrage
ubersteigt, gibt der Markt in einer groRen Preiszone
kein Signal, welche Anlagen abregeln sollten, obwohl
die Abregelungen hochst unterschiedlich zur Netz-
entlastung beitragen. Je kleiner die Preiszonen sind,
umso besser spiegelt der lokale Strompreis wider, wie
hoch der lokale Wert der Erzeugung ist. Sind genug
Verbraucher Gber das Netz erreichbar, verbleibt der
Strompreis positiv; sind mogliche Verbraucher nicht
belieferbar, sinkt der Strompreis und die Erzeugung
wird lokal reduziert.

1 Hier wird auf grofRe in der Direktvermarktung befindliche
Anlagen Bezug genommen. Kleinere und auch teilweise gréRere
Anlagen werden heute zusétzlich von unterschiedlichen staat-
lichen Finanzierungsinstrumenten und Vermarktungsvertrégen
dahingehend beeinflusst, bis zu welchem - im Zweifel sogar
negativen Strompreis - eine Anlage noch Strom produziert.



In den néchsten Jahrzehnten wird es weiterhin
erhebliche Netzengpésse und damit hohen
Redispatch-Bedarf geben. Auf dem Weg zur Klima-
neutralitdt 2045 wird voraussichtlich auch weiter-
hin der Bedarf, Strom tiber grofRere Entfernungen zu
transportieren, schneller wachsen als das Ubertra-
gungsnetz. Bereits bis 2030 ist eine Verdopplung der
Windkraft- und Solaranlagenleistung im Vergleich zu
2024 vorgesehen. Der wachsende Erzeugungsiiber-
hang im Norden und Osten erhéht den Transport-
bedarf weiter: Die derzeit genehmigte Windkraft-
leistung an Land von 25 Gigawatt (ProjectTogether,
2025)? die in den kommenden zwei bis drei Jahren
ihre Projekte realisieren wollen, konzentrieren sich
neben Nordrhein-Westfalen (7 Gigawatt) auf Stand-
orte im Osten und Norden Deutschlands. Wind-
kraftanlagen, fiir die Genehmigungen beantragt

sind, finden sich {iberproportional in Brandenburg

(7 Gigawatt) und Mecklenburg-Vorpommern (5 GW).
Gleichzeitig wird die Stromnachfrage durch Elektri-
fizierung in den kommenden Jahren kontinuierlich
zunehmen. Die Ubertragungsnetzbetreiber sehen

im Netzentwicklungsplan daher erhebliche Investi-
tionen vor; allerdings lag der tatsachlich realisierte
Netzausbau in den vergangenen Jahren rund sieben
Jahre hinter den Pldnen zurtick. Netzengpasse wer-
den daher auch kiinftig dazu fithren, dass bei hoher
Windkraft- oder Solarstromeinspeisung Teile dieser
Stromerzeugung die Verbraucher strukturell nicht
erreichen, sodass mithilfe von regelbaren Kraftwer-
ken, Speichern, Im- und Exporten reagiert werden
muss und mehr flexible Verbraucher benotigt wer-
den. Hier geht es also um die Frage, wer kinftig Netz-
engpésse effizient und kostenglnstig bewirtschaften
kann: Wird es der Markt mit lokaleren Strompreisen
oder die Ubertragungsnetzbetreiber mit einem weiter
zu entwickelnden Ordnungsrahmen?

Im derzeitigen Marktdesign findet keine effiziente
Bewirtschaftung der grenziiberschreitenden Strom-
leitungen (Interkonnektoren) und innerdeutschen
Engpassleitungen, die eine zentrale Ressource fiir
den europiischen Binnenmarkt darstellen, statt.

2 ProjectTogether (2025): Windenergie Monitor Deutschland. Ver-
fligbar unter: https:/goal100.org/monitor (Stand: 14.02.2025).
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Passt das Marktpreissignal eines Landes nicht zur
Transportsituation in dessen Netz, verursacht dies
Verwerfungen in Nachbarldndern, wie zum Beispiel
iberhohte Strompreise nahe der norddeutschen
Erzeugungszentren (Skandinavien, Polen) oder die
Nutzung des Nachbarnetzes iber sogenannte Ring-
fliisse aufgrund national nicht zu realisierender
Stromtransporte wegen Netzengpéssen. Im européi-
schen Binnenmarkt fiir Strom wachst perspektivisch
der Handlungsdruck fiir eine netzengpasskonforme
Koordination von Strommérkten. Wenn der jeweils
glinstigste europédische Kraftwerkseinsatz den Strom
fr européische Verbraucher produzieren soll, diirfen
nationale Engpésse nicht zu einer Bevorzugung
nationaler Kraftwerke fithren. Netzbetreiber reser-
vieren daher einen wachsenden Anteil der Netzka-
pazitat fir den européischen Stromaustausch (Mini-
mum Remaining Available Margin, minRAM). Diese
statische Anforderung ist aber ein grobes Instrument
und nicht dazu geeignet, einen europaisch optimalen
Dispatch herbeizufiithren. Beispielsweise stellt sich
bei viel Wind im Norden und auf See und vorhande-
nem Netzengpass im Stiden die systemische Frage, ob
es kosteneffizienter ist, Einspeisung in Skandinavien
oder in Norddeutschland zu reduzieren. Das min-
RAM-Kriterium gibt hier bildlich gesprochen kate-
gorisch Vorfahrt fiir skandinavischen Strom, ohne
dieses Kriterium héatte der Strom aus Norddeutsch-
land kategorisch Vorfahrt. Der Strommarkt kénnte
iber lokale Preissignale dynamische Anreize setzen,
in dem er den européischen Dispatch ungeachtet der
Staatsgrenzen optimiert.

Das derzeitige Marktdesign mit einer Preiszone
fihrt zusammenfassend zu: einem hohen Redis-
patch-Volumen mit entsprechend hohen Kosten,
Verzerrungen am européischen Strommarkt, Fehl-
anreizen gegentiiber Verbrauchern, die diese Prob-
leme verscharfen, und einer ineffizienten und damit
teuren Auslastung der wertvollen Infrastruktur
Ubertragungsnetz.


https://goal100.org/monitor

Gegenstand der Studie

Diese Studie untersucht die Effekte lokaler Strom-
preissignale riickblickend auf der Datenbasis der
vergangenen fiinf Jahre. Basierend auf den realen
Strommarktdaten der Jahre 2019 bis 2023 werden
die Auswirkungen von lokaleren Marktkonfigura-
tionen ermittelt. Der Fokus liegt auf Strompreisen,
Erlésen und Kosten fiir Marktteilnehmer sowie auf
Kosten und Erldse im Netzbetrieb. Die Wahl des
Betrachtungszeitraums hat sowohl einen entschei-
denden Vor- als auch Nachteil. Nachteilig ist, dass
verbindliche quantifizierte Aussagen zu zukiinftigen
Systemkonfigurationen nicht unmittelbar ableitbar
sind. Der Vorteil ist, dass der Blick in die Vergangen-
heit - im Gegensatz zu Zukunftsszenarien — auf Basis
empirischer Daten erfolgt und damit Unsicherheiten
in Bezug auf Preisentwicklungen, Kraftwerks- und
Netzausbau eliminiert. Identifizierte Trends sind
daher besonders robust. Ein Vergleich mit realen
Strommarktergebnissen ist dabei jederzeit moglich,
denn im Online-Tool Lokales Agorameter, das parallel
zur Veroffentlichung dieser Studie auf der Website
von Agora Energiewende live geschaltet wird, lassen
sich diese Auswirkungen fortlaufend tagesaktuell
nachvollziehen.

Drei Marktkonfigurationen werden fiir Deutsch-
land verglichen: die derzeitige einheitliche Preis-
zone, eine Aufteilung in drei Preiszonen sowie
lokale Preise, welche als 22 weitgehend engpass-
freie Gebiete definiert sind (das entspricht kleinen
Preiszonen oder den Hubs eines kiinftigen nodalen
Strompreissystems). Fiir jeden Marktzonenzuschnitt
werden zunéchst Kraftwerkseinsatz und Strompreise
ausgehend von den realen Verfiigbarkeits-, Wetter-
und Lastdaten im europé&ischen Verbund mithilfe
eines Marktmodells berechnet. Im zweiten Schritt
wird das Ubertragungsnetz simuliert, um Engpésse
und den jeweiligen Redispatch-Bedarf zu quantifi-
zieren. Anhand der Ergebnisse des lokalen Systems
wurden weitere Preiszonenkonfigurationen bewer-
tet. Indirekte Effekte wie zum Beispiel Auswirkungen
der verschiedenen Konfigurationen auf Termin-
marktliquiditat und Marktmacht lassen sich mit

den verwendeten Stromsystemmodellen hingegen
nicht bewerten.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Zentrale Ergebnisse

Lokale Preise werden notwendig, um auch im klima-
neutralen Stromsystem eine kosteneffiziente Koor-
dination zwischen Erzeugung und Nachfrage tber
ein in seinen Kapazitdten zumindest phasenweise
beschrinktes Ubertragungsnetz zu bewerkstelligen —
das ist das zentrale Ergebnis der Studie. Anders als
oftmals beflirchtet, fithrt ein System lokaler Preise fiir
die Mehrzahl der Verbraucher nicht zu steigenden,
sondern zu sinkenden Strompreisen. An den Gren-
zen verschiedener Preiszonen entstehen sogenannte
Engpassrenten auf Seiten der Netzbetreiber, die zur
Kompensation einzelner Kundengruppen genutzt
werden konnten, die durch die Umstellung mit héhe-
ren Strompreisen konfrontiert wiirden. Allerdings
sinken vielerorts die Strommarkterlose Erneuerbarer
Energien durch den niedrigeren Strompreis - hier
sind Ausgleichsmechanismen unabdingbar. Der lokal
geringe Strompreis ist gleichzeitig ein wichtiges
Investitionssignal: So kénnen mit steigender Nach-
frage im Norden, zum Beispiel durch Investitionen

in Elektrolyseure und Grof3batterien im Norden, die
EE-Strommarkterlose erhoht werden. Beim Vergleich
der Systemkosten 2019 bis 2023 zeigte sich: Solange
Verbraucher noch nicht grof3skalig auf den Strom-
preis reagierten, war der kostenbasierte Eingriff in
die Kraftwerksfahrplidne durch die Netzbetreiber
noch eine volkswirtschaftlich sinnvolle Option.

Das gibt die nétige Zeit, die grundséatzliche Losung
des Problems fehlender Markt-Netz-Koordination
mit Planungssicherheit fiir die Marktakteure anzu-
gehen, indem unter Einbeziehung aller Akteure eine
Roadmap zur Einfithrung lokaler Strompreise ent-
wickelt wird.

Die Einfiihrung lokaler Strommaérkte kann ein wich-
tiges Instrument sein, Strompreise in Deutschland
zu senken: Wenn der Strommarkt auch in Zukunft
auf groRe Preiszonen beschréankt bleibt, verstarken
preisliche Uberanreize Netzengpasse durch zusétz-
lichen Stromverbrauch im Stiden, wéhrend Unter-
anreize mit zu schwachen Verbrauchssignalen im
Norden die Nutzung erneuerbaren Stroms erschwe-
ren. Abbildung A zeigt Modellierungsergebnisse fiir
eine Beispielsituation, die fiir das Stromsystem der
2030er-Jahre durch hohen Redispatch-Einsatz sehr
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teuer wird, wenn der deutsche Strommarkt zu diesem
Zeitpunkt noch mit groRen Preiszonen betrieben
wird. Am 1. Januar 2023 war die Windenergieein-
speisung hoch und die Netzbetreiber lenkten die
Stromerzeugung durch Redispatch von Norden
(Abregelung, unter anderem Windkraft) nach Stiden
(Hochfahren, in der Regel fossiler Kraftwerke). Die
modellierten lokalen Strompreise berticksichtigen
die Netzbelastung und sind damit der Benchmark fir
einen moglichst systemdienlichen Verbrauchsan-
reiz. Ein Vergleich mit den Preisen bei einer oder drei
Zonen zeigt, wie gut oder schlecht diese den optima-
len Anreiz setzen: In der Modellregion Nord-Ostsee
waren die lokalen Strompreise deutlich niedriger als
die realen Strompreise in einer oder — etwas abge-
schwécht — in drei Zonen. Bei einer Strompreiszone
war der Strompreis 50 EUR/MWh hoher als mit
lokalen Strompreisen. Diese hatten systemdienlichen
Mehrverbrauch angereizt, entschéddigungspflichtige
Abregelung von Windkraft- und tagsiiber von Solar-
anlagen sowie teuren Redispatch vermieden und
insgesamt die Systemkosten gesenkt. Der Einheits-
zonenstrompreis wirkte im Norden somit als ,Unter-
anreiz" im Umfang von 50 EUR/MWHh, zusatzlichen,
zeitweise lokal im Uberfluss vorhandenen Strom zu
verbrauchen. Anders war das in der Modellregion
Neckarmiindung im Stiden. Hier war der Strompreis
bei einer beziehungsweise drei Preiszonen bis in die
Morgenstunden um tiber 50 EUR/MWh zu niedrig,
dadurch fehlte ein Anreiz, den Stromverbrauch
zumindest teilweise auf einen spéteren Zeitpunkt
ohne Netzengpésse zu verschieben.

Diese Effekte treten nicht etwa nur am Beispieltag
auf, sondern tber das ganze Jahr hinweg. Wahrend
der durchschnittliche Strompreis in der Modellregion
Nord-Ostsee im Mittel um 23 EUR/MWHh glinstiger
war als in der einheitlichen Strompreiszone, betrug
diese Differenz zu Stunden, in denen mehr als 3 Giga-
watt Redispatch erforderlich waren - also erhebliche
Netzengpésse bestanden -, 57 EUR/MWh (Unteran-
reiz). In der Region Neckarmiindung unterschreitet
der einheitliche Strompreis den lokalen Preis tiber
das Jahr hinweg um 7 EUR/MWM), in den Stunden

mit mehr als 3 Gigawatt Redispatch hingegen um

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

24 EUR/MWh (Uberanreiz). Die Analyse zeigt also
einen signifikanten Zusammenhang zwischen der
Hohe der Fehlanreize und dem Redispatch-Bedarf.

Diese zu hohen und zu niedrigen Preisanreize treffen
zukiinftig auf eine stetig wachsende Zahl flexibler
Stromverbraucher: Im Zielpfadszenario Klimaneu-
trales Deutschland verzehnfacht sich die Leistung
grofRer flexibler Verbraucher (Elektrolyseure, grofe
Wérmepumpen und Heizkessel) bis 2035 auf 38 Giga-
watt (Agora Think Tanks 2024), was etwa der Halfte
der heutigen Gesamtlast entspricht. 45 Gigawatt an
Grof3speichern kommen im gleichen Szenario hinzu,
erganzt durch viele kleine Batteriespeicher, deren
Betrieb auch starker auf Marktpreise reagieren kann.
Gleichzeitig laden 23 Millionen Elektroautos teil-
flexibel und rund acht Millionen Warmepumpen
konnen ihren Betriebszeitpunkt um einige Stunden
verschieben.

Wenn nun zum Beispiel die Ladesysteme der Elektro-
autos im Stiden — wir stellen uns fiir Abbildung A
vor, dass wir nicht am 1. Januar 2023, sondern nach
der Silvesterparty 2035 nach Hause fithren - die
scheinbar glinstigen Strompreise der einheitlichen
Preiszone nutzen und ihre Batterie laden, miisste

der Netzbetreiber aufgrund des Netzengpasses fir
diese Menge zusétzliche teure Kraftwerke beauf-
tragen einzuspringen. Lokale Strompreise entlasten
hier den Netzbetrieb und machen ihn resilienter. Fir
Stromspeicher und flexiblen Stromverbrauch ergibt
sich aus den Analysen zum Szenario Klimaneutrales
Deutschland und der vorliegenden Analyse zweier-
lei: Flexibler Stromverbrauch und Stromspeicher
sind unverzichtbare Bestandteile eines klimaneu-
tralen Stromsystems mit Wind und Sonne als Haupt-
energiequellen. Wenn sie aber mit ihrem flexiblen
Betrieb einem héufig netzbelastenden Strompreis-
signal folgen, erhoht dies den Redispatch-Bedarf
beziehungsweise erfordert in der Konsequenz grofe,
selten genutzte Ubertragungsnetzkapazititen.

Die Einfiihrung lokaler Preise hétte in der Summe
strompreissenkende Wirkungen fiir die Verbraucher.
Beilokalen Preisen sinken die Stromkosten in 18 der
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Preisliche Uber- und Unteranreize fir flexiblen Stromverbrauch

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

-> Abb. A

durch den heutigen Strompreis (Netzengpass-erhdéhend)

Preisdifferenz zu lokalen Preisen als Maf3stab fur engpasskonforme Anreize

in drei exemplarischen Regionen am 1. Januar 2023
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Agora Energiewende (2025). *Verbrauchs-Uberanreiz: Zu starker Anreiz, Stromverbrauch in diese Stunde zu verlagern, wirkt netzengpasserhé-
hend. **Verbrauchs-Unteranreiz: Zu schwacher Anreiz, Stromverbauch in dieser Stunde zu erhdhen, was Netzengpass vermindern kénnte.

22 Hubs und damit fiir den Grof3teil der Verbraucher.
Als Stromkosten wird hier der Strompreis zuziglich
der im Netzentgelt gewélzten Redispatch-Kosten
definiert; also Strombezugskosten, die Markt und
Netzengpésse berticksichtigen. Im Jahr 2023 lagen
diese Stromkosten bei 102 EUR/MWH, sie fallen bei
lokalen Preisen im verbrauchgewichteten Mittel auf
95 EUR/MWh und im Minimum in der Region Nord-
see-West auf 69 EUR/MWh. Im Maximum steigt der
Wert bei lokalen Preisen auf 104 EUR/MWh (Neckar-
mindung). Der Borsenstrompreis selbst wére 2019
bis 2023 in weiten Teilen der Nordhélfte Deutsch-
lands niedriger, in den vier kiistennahen Hubs mit

19 bis 29 Prozent sogar deutlich niedriger als in einer
einheitlichen Preiszone ausgefallen. Im Stiden treten
mit regionaler Differenzierung héhere Preise als in
der aktuellen Preiszone auf (Abbildung B). In vielen
Fallen wird dieser Anstieg aber durch geringere
Redispatch-Kosten und damit geringere Netzent-
gelte aufgewogen. Davon profitieren allerdings nicht
alle: Fiir Verbraucher im Siden mit einem reduzierten
Netzentgelt wie stromintensive Industriebetriebe,
Grofl3batteriespeicher und Elektrolyseure wirkt der
Anstieg der Borsenstrompreise in voller Hohe, der
Vorteil geringerer Netzentgelte kommt hingegen nur
gedampft an.
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Die Summe aus modellierten Strompreis und Redispatch-Kosten liegt 2023 - Abb. B
fur 18 der 22 lokalen Preis-Hubs unterhalb der Summe der einheitlichen Zone

Strompreis und Redispatch—-Kosten
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Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Anmerkung: Die Darstellung als Boxplot zeigt fUr jeden Strompreis in einem Strompreisgebiet einen Punkt.
Die transparenten Boxen zeigen das Hauptfeld der Preise und in der Mitte den Median. Die Linien auflRerhalb der Box zeigen Extremwerte.

Eine Aufteilung des Marktes in mehrere Preiszonen innerhalb Deutschlands zusétzliche Engpassrenten®
erzeugt Einnahmen fiir die Ubertragungsnetzbe- an. In jedem der betrachteten Jahre von 2019 bis 2023
treiber (Engpassrenten), welche zum Ausgleich von

negativen Effekten genutzt werden kénnen. Durch N

eine Aufteilung der einheitlichen Preiszone fallen én den Grenzen zwischen Preisgebieten mit Differenzen kaufen
erbraucher in dem einen Preisgebiet zu einem héheren Preis als
Erzeuger im anderen Preisgebiet angeboten haben. Die Preisdiffe-
renz fiihrt zu einem Zahlungsstrom zugunsten des Netzbetreibers,
der die beiden Preisgebiete verbindet und den Handel technisch
ermoglicht. Diese Einnahmen nennen sich Engpassrenten.
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wiéren diese Einnahmen von im Schnitt 1,2 Milliar-
den Euro jahrlich ausreichend gewesen, um den
Effekt héherer Borsenstrompreise fiir erhebliche
Strombezugsmengen zwischen 110 Terawattstunden
bis zu 266 Terawattstunden auszugleichen. Als Ins-
trument wére eine befristete, vergiinstigte Zuteilung
von finanziellen Ubertragungsrechten (Financial
Transmission Rights, FTR) an die benachteiligten
Industriebetriebe im Stiden mit Netzentgeltprivile-
gierungen ein naheliegender Ansatzpunkt. FTRs sind
ein Instrument, bei dem Preisdifferenzen zwischen
Preisregionen zu einer Zahlung von der Ausgabestelle
des FTR (zum Beispiel Netzbetreiber) an den Rechte-
halter des FTR (zum Beispiel Anlagenbetreiber) oder
in umgekehrter Zahlungsrichtung fiihren und damit
die Engpassrenten weiterverteilt werden. Finanziell
kénnen FTRs die Rechtehalter so stellen, als hatten
sie den Grofhandelsstrompreis einer anderen Strom-
preisregion oder -zone. Inwiefern EU-rechtliche
Vorschriften fiir diese Verwendung der Einnahmen
gedndert werden miissten, muss geprift werden.

Die Erlose fiir Windkraftanlagen sinken durch lokale
Strompreise deutlich, insbesondere in Regionen
hoher Marktdurchdringung. Hier sind Kompensa-
tionsmechanismen erforderlich. Die Betreiber von
bestehenden Erneuerbaren-Energien-Anlagen im
Norden héatten 2019 bis 2023 bei lokalen Strom-
markten und im Drei-Zonen-System deutlich
geringere Markterlose als in einer landesweiten
Strompreiszone gehabt. Abbildung C zeigt die Summe
der Einnahmen aller Wind- und Solaranlagen sowie
Entschédigungszahlungen, die sie in gro3en Strom-
preiszonen fir die Engpassabregelung erhalten.
Betreiber von Solaranlagen im Stiden profitieren im
System mit lokalen Preisen von héheren Einnahmen,
wohingegen Solaranlagen im Norden Erldseinbufzen
verzeichnen: Uber alle Solaranlagen hinweg bleiben
die Erlése jedoch insgesamt gleich. Anders verhélt es
sich bei den Windenergieanlagen, die iberwiegend
in den nordlichen Gebieten mit niedrigeren Strom-
preisen im System mit lokalen Preisen stehen: Uber
die gesamte Flotte der Windkraftanlagen hinweg
reduzieren sich die Markteinnahmen und dabei
insbesondere fiir die Offshore-Anlagen deutlich.

Im Sinne des Bestandschutzes bereits getatigter
Investitionen wéren fiir Anlagen mit Erloseinbuflen

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Kompensationszahlungen erforderlich, die als Kosten
der Umstellung zu lokalen Preissignalen zu verstehen
wiéren. Fir den weiteren Ausbau von Windenergie-
Onshore- und Freifldchen-Solaranlagen schaffen
lokale Preise in Verbindung mit einem auf das
gednderte Strommarktdesign angepassten Investi-
tionsinstrument einen Anreiz zur systemeffizienten
Lokalisierung von Neuanlagen. Bei Offshore-Anlagen
hingegen ist eine regionale Steuerung tiber den Preis
naturgemadl} wenig wirkungsvoll. Eine Umstellung
des Marktdesigns auf lokale Preise erfordert daher
eine Harmonisierung der Berechnungsweise von
Zahlungen zwischen Anlagenbetreibern und Staat an
die gednderten lokalen Strommarkterlése. Die drei
Ziele dieser Anpassung sind: erstens, Investitions-
sicherheit fiir sehr hohen EE-Ausbau an moglichst
vielen Standorten; zweitens, ein Optimierungsanreiz
fir eine systemeffiziente Standortwahl durch die
lokalen Preissignale und; drittens, eine Regelung
zum Bestandsschutz.

Je kleiner die Preiszonen sind, desto zielgerichteter
kann Redispatch vermieden werden — eine Auftei-
lung in drei Zonen ist fiir eine dauerhafte Vermei-
dung nicht ausreichend. Die Aufteilung in drei Zonen
hétte 2019 bis 2023 keinen verlésslich substanziell
geringeren Redispatch-Bedarf zur Folge gehabt

und fihrt demnach auch im heutigen System nicht
zuverldssig zu einer Reduktion der Netziiberlastung.
Das gilt selbst dann nicht, wenn dadurch die euro-
péische Verpflichtung zur Vorhaltung von Grenz-
leitungskapazitét fiir den européischen Stromhandel
politisch abgeschwécht wiirde.® Alternative, aktuell
diskutierte Konfigurationen zwischen zwei und fiinf

4 Vgl hierzu Kapitel in 4.4.3 Agora Energiewende (2025): Ein
neues Investitionsinstrument fiir Wind- und Solaranlagen.

5 Die,70 %-Regel" (Minimum Remaining Available Margin, min-
RAM) ist eine EU-weite Regelung zur Nutzung der grenziiber-
schreitenden Ubertragungskapazititen im Stromnetz. Sie wurde
mit der EU-Elektrizitdtsbinnenmarkt-Verordnung (EU) 2019/943
eingefiihrt und legt fest, dass ab 2026 mindestens 70 Prozent
der technischen Ubertragungskapazitit (Remaining Available
Margin, RAM) an den Grenzen zwischen Ubertragungsnetzen fiir
den grenziiberschreitenden Stromhandel zur Verfiigung stehen
miissen (vorher jéhrlich ansteigender Prozentwert).
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Modellierte Erlése Erneuerbarer-energien-Anlagen aus Markteinnahmen

und Entschadigungszahlungen im Jahr 2023

[Mrd. EUR]
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-> Abb. C
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Agora Energiewende und Fraunhofer IEE (2024). Anmerkung: Modellierung negativer Strompreise je Strompreisregion bertcksichtigt die Hohe

negativer Gebote entsprechend der entgangenen Marktpramienzahlung.

Preiszonen® wurden darauf geprift, ob die lokaleren
Hub-Preise innerhalb der jeweiligen Zone konver-
gieren (Abbildung D): Wéahrend in der Ein-Zonen-
Konfiguration der Strompreis nur in 36 Prozent
(2019) oder 17 Prozent (2023) die Netzauslastung gut
abbilden konnte,” erhoht sich dieser Wert, je kleiner
die Zonen werden. Die unterschiedlichen Zonen im
Norden und Westen Deutschlands weisen in der
Modellierung im Jahr 2019 Konvergenzwerte ober-
halb von zwei Drittel auf. Im Jahr 2023 ist diese
Treffsicherheit von Zonenpreisen deutlich geringer,
denn zwischen 2019 und 2023 haben infolge des
zunehmenden Anteils Erneuerbarer Energien die
Preisunterschiede innerhalb grof3er Zonen zuge-
nommen. Zonenzuschnitte mit einer guten Markt-
Netz-Koordination sind also nicht zeitkonstant.

Die nordéstliche Preiszone hat durchweg niedrige

6 ACER (2022): Decision on the alternative bidding zone configu-
rations to be considered in the bidding zone review process. Ver-
fligbar unter: https:/acer.europa.eu/sites/default/files/documents/
Individual%20Decisions/ACER%20Decision%2011-2022%20
on%20alternative%20BZ%20configurations.pdf.

7 Das Konvergenzkriterium von +/- 1 EUR/MWh hat einen Einfluss
auf die Hohe des Prozentwertes, die hier diskutierten Effekte
treten aber weitgehend unabhéngig von der genauen Wahl des
Kriteriums auf.

Konvergenzwerte von maximal 35 Prozent. Die im
Rahmen des Bidding Zone Review diskutierten bis
zu fiinf Preiszonen sind hier nicht granular genug.
Vielmehr ist im Jahresverlauf festzustellen, dass je
nach Erzeugungs- und Lastsituation verschiedene
Netzengpésse auftreten und sich entsprechend
immer wieder andere Gebiete ergeben, in denen

die lokalen Preise konvergieren. Mit steigendem
Netzausbau kénnen kiinftig immer wieder groRere
Gebiete mit Preiskonvergenz entstehen und eine
homogene groRRere Marktpreiszone bilden. Jedoch
wichst nicht nur das Ubertragungsnetz, auf dem
Weg zur Klimaneutralitdt werden sich Stromerzeu-
gung, Stromnachfrage und Energiespeicher dyna-
misch entwickeln. Kleinere Preiszonen sind deutlich
stabiler: Mit ihnen kann verhindert werden, dass
immer wieder neue Preiszonenzuschnitte erforder-
lich werden.

Lokale Preise erh6hen die Wirtschaftlichkeit von
Elektrolyseuren in der N&he von Stromerzeu-
gungszentren im Norden stark und stellen sicher,
dass glinstiger Griinstrom fiir die Wasserstoff-
produktion genutzt wird. In der Ndhe der Nach-
fragezentren im Stiden werden Investitionen in
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Strompreiskonvergenz: Anteil der Stunden im Jahr, in denen die Preise der

modellierten Hubs innerhalb einer Zone bis
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Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)

Erneuerbare Energien wirtschaftlich, da dort viele
flexible Kunden fiir den Strom engpassfrei erreich-
bar sind. Lokale Preise bieten auch wirkungsvolle
Investitionssignale. Kiistennahe Standorte verfiigen
grundsétzlich iber hervorragende Bedingungen fiir
neue flexible Stromverbraucher, werden aber in einer
einheitlichen Preiszone im Strompreis nicht sichtbar.
Systemdienliche Wasserstoffelektrolyseure, die ihren
Betrieb auf Stunden mit niedrigen lokalen Strom-
preisen beschranken, konnten bereits 2023 an der
Kiiste etwa zehnmal so viele Vollbenutzungsstunden
wie im Stiden erwirtschaften. Bei einer Auslastung
von 3.000 Stunden pro Jahr wére der durchschnitt-
liche Bezugsstrompreis in den beiden Regionen
Nordsee-West (-8 Euro pro Megawattstunde) und
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Ostsee (-2 Euro pro Megawattstunde) sogar negativ
gewesen. Die regenerative Stromerzeugung tiber-
stieg dort den Stromverbrauch um den Faktor zwei.
Hohe Anteile erneuerbaren Stroms ermoglichen die
einfachste Form der Kennzeichnung des erzeugten
Wasserstoffs als griin, denn der delegierte Rechts-
akt der EU tiber erneuerbaren Wasserstoff definiert
90 Prozent Erneuerbare Energien am Strommix in
einer Preiszone als ein Kennzeichnungskriterium.
Gleichzeitig steigt der wirtschaftliche Anreiz fiir
mehr erneuerbare Stromerzeugung im Stiden: Wind-
kraft- und Solaranlagen hatten in den verschiede-
nen Strompreisregionen zwischen 4 und 14 Prozent
hohere Erlose als unter der Annahme einer einheit-
lichen Preiszone. Diese optimierte Standortwahl setzt
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einen funktionierenden Wettbewerb beim Ausbau
der EE-Anlagen und eine angemessene Ausweisung
geeigneter Flachen fiir Windkraft- und Photovol-
taik-Freifldchenanlagen im gesamten Bundesgebiet
voraus.

Die modellierten Systemkosten der Jahre 2019 bis
2023 zeigen in der Retrospektive: Solange Netzbe-
treiber wie bisher nur zentrale Kraftwerke steuern
und Erneuerbare Energien abregeln, sind die Kosten
durch die systemische Ineffizienz von kostenba-
siertem Redispatch statt lokaler Strompreise noch
verkraftbar. Die modellierten Stromsystemkosten
mit lokalen Strompreisen unterschritten im Jahr 2023
den Vergleichswert des derzeitigen Marktdesigns
um etwa 1,2 Milliarden Euro. Rund die Héalfte dieses
Kostenvorteils resultiert aus dem noch subopti-

mal organisierten Redispatch 2.0 fiir Erneuerbare
Energien und kann gegebenenfalls auch durch deren
Reform eingespart werden. Der verbleibende Kosten-
vorteil ldsst sich auf einen effizienteren européi-
schen Dispatch durch lokale Preise zurtickfithren,
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denn Netzengpasse kénnen so schon bei der Kraft-
werks-, Speicher- und Verbrauchsplanung von
vornherein berticksichtigt werden. Das ist effizienter
und kostenglinstiger, als zunéchst eine Fehlplanung
anhand eines zu groben Preissignals anzusto3en und
diese dann durch Engpassmanagementmafinahmen
zu korrigieren. Die resultierenden Kostenvorteile
zwischen 2019 und 2023 stehen jedoch potenziell
kostenerhohenden Effekten entgegen, die nicht Teil
der Modellierung waren. Dies betrifft den Effekt auf
Terminmarktliquiditdt und etwaige Marktmacht;
sowie den Systemumstellungsaufwand, der jingst
auf etwa 1bis 2,5 Milliarden Euro (einmalig) bezif-
fert wurde (Compass Lexecon 2024a). Der Effekt der
Marktmacht und Terminmarktliquiditdt kann bisher
nur qualitativ bewertet werden: Fiir die Konfigura-
tion mit vier oder fiinf Zonen ist mit einer erhéh-
ten Marktkonzentration auf das Unternehmen mit
der grof3ten Kraftwerksflotte zu rechnen, sollte die
Kapazitat zwischen den Zonen eingeschréankt sein
(Compass Lexecon 2024b). Die gleiche Studie kommt
auch zu dem Schluss, dass mit der Zonengrofie auch
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Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). *Auslastung von Elektrolyseuren bei lokalen Strompreisen in Stunden pro Jahr, wenn nur gunstiger Strom
verbraucht wird (links) bei Produktion nur unter 20 Euro je Megawattstunde Strompreis; ** Durchschnittlicher Strompreis (rechts) bei mindestens
180 beziehungsweise genau 3.000 Stunden Betrieb monatlich beziehungsweise jahrlich, negative Werte bedeuten Uberwiegender Stromver-

brauch zu negativen Strompreisen
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die Handelstétigkeiten am Terminmarkt geringer
sind® und der Preisunterschied zwischen Kauf- und
Verkaufsgeboten tendenziell zunimmt.

Die bisherige statische Bewertung veréndert sich
grundlegend, wenn zwei weitere Faktoren bertick-
sichtigt werden: erstens, der dynamische Einfluss
von Investitionsentscheidungen, die die Entwick-
lungsmoglichkeiten des Stromnetzes, des Kraft-
werksparks und grofler Verbraucher einbeziehen;
zweitens, die netzbelastenden Verbrauchsanreize fiir
flexible Verbraucher und Speicher, die durch zu grof3e
Preiszonen entstehen.

Der statische Vergleich der Systemkosten zeigt, dass
das aktuelle System derzeit noch ausreichend effizi-
ent ist. Gleichzeitig wird deutlich, dass grofie Preis-
zonen kiinftig zu hohen Zusatzkosten fiir vermeidba-
ren Redispatch oder Ubertragungsnetzausbau fithren.
Daher schlagen wir ein dreistufiges Vorgehen vor:

- Schritt 1: Investitionen mit lokalen Signalen
lenken. Im ersten Schritt wird die Investitions-
phase des Strommarktes um lokale Preissignale
ergénzt. Ziel ist, Elektrolyseure verstérkt an
kiistennahen Netzknoten anzusiedeln und eine
breitere geografische Verteilung von Erneuer-
bare-Energien-Anlagen preislich anzureizen.
Die Anklndigung der zukiinftigen Einfihrung
lokaler Preise schafft in Verbindung mit Instru-
menten wie Baukostenzuschiissen oder dem
Referenzertragsmodell Planungssicherheit fiir
Investitionsentscheidungen.

- Schritt 2: Roadmap fiir lokale Strompreise ent-
wickeln. Wahrend der Legislaturperiode ab 2025
wird unter Berlicksichtigung der Auswirkungen
auf die elektrischen Nachbarn eine Roadmap ent-
wickelt, die Analyseliicken schlief3t und darlegt,
in welchem Zeitrahmen und wie lokale Strom-
preise eingefithrt werden kénnen. Hierzu gehort
die Einfithrung eines zusétzlichen Szenarios im

8  AuRerdem weist die Studie darauf hin, dass die Terminmarkt-
produkte fiir die einheitliche deutsche Preiszone von Markt-
teilnehmern der européischen Nachbarn haufig zur ungefdhren
Absicherung ihrer Risiken genutzt wird und fraglich sei, welchen
Einfluss eine Anderung der Preiszone hierauf habe.
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Netzentwicklungsplan der Ubertragungsnetz-
betreiber, das den Einfluss lokaler Strompreise auf
den Ubertragungsnetzausbaubedarf ermittelt. Die
Festlegung erfolgt dabei fiir einen Zeitpunkt iiber
den erweiterten Terminmarkthorizont von finf
Jahren hinaus. Erst durch diese Festlegung ent-
steht die Moglichkeit fiir Stromerzeuger, Speicher
und Nachfrager mit neuen Terminmarktprodukten
einen liquiden européischen Stromhandel - etwa
mit Referenz auf regionale, nationale oder grenz-
Uberschreitende européische Preisindizes und mit
lokalen Differenzprodukten - aufzubauen. Gleich-
zeitig verringert die Anklindigung die Notwendig-
keit, Kaufer oder Verkaufer von Terminmarkt-
produkten und Power Purchase Agreements (PPA)
der einheitlichen Preiszone fiir Nachteile aufgrund
einer abrupten Systemumstellung zu entschéadigen.
Die Umstellung wird dadurch also kostengtinsti-
ger. Die verringerten Markterlse Erneuerbarer
Energien im Norden sowie deren erhohte Erlose im
Stiden erfordern eine Harmonisierung der Berech-
nungsweise von Zahlungen zwischen Anlagen-
betreibern und Staat an die gednderten lokalen
Strommarkterlose. Die drei Ziele dieser Anpassung
sind: erstens, Investitionsanreize fiir den hohen
EE-Ausbau an méglichst vielen Standorten zu
sichern; zweitens, ein Optimierungsanreiz fiir eine
systemeffiziente Standortwahl durch die lokalen
Preissignale und; drittens, eine Regelung zum
Bestandsschutz. In diesem Schritt ist aullerdem zu
definieren, wie die neue Einnahmequelle Netzeng-
passrenten verwendet wird — etwa zur vorritber-
gehenden Entlastung von Verbrauchergruppen,

die nach der Einfithrung lokaler Preise héhere
Strompreise zahlen.

Schritt 3: Umstellung auf lokale Strompreise. In
einem dritten Schritt kann die Systemumstellung
auf lokale Preise erfolgen, die die Ineffizienzen der
einheitlichen Strompreiszone behebt. In diesem
Zuge erhalten Bundesnetzagentur und Bundeskar-
tellamt erweiterte Kompetenzen zur Marktiiber-
wachung, um das Gebotsverhalten von Kraft-
werksbetreibern jederzeit auf Marktmissbrauch
priifen zu kénnen. Ubergangsmechanismen wie
.Nutzen statt Abregeln” oder Baukostenzuschiisse,
die zuvor Koordinationsprobleme gemildert haben,
koénnen im dritten Schritt wieder entfallen.
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Fazit

Im Interesse giinstiger Verbraucherstrompreise
sollte der Ubergang zu einem Strommarkt mit einer
hohen lokalen Differenzierung ernsthaft in Erwé-
gung gezogen werden. Lokale Preisanreize fithren

zu einer hoheren Systemeffizienz, da Kraftwerksbe-
treiber, Speicherbetreiber und Stromverbraucher die
Netzengpésse in der kurzfristigen Einsatzplanung
berticksichtigen. So entsteht ein kostengiinstigerer
Flexibilitats- und Speichereinsatz als in der einheit-
lichen Preiszone, die den korrigierenden Redispatch
durch die Ubertragungsnetzbetreiber erfordert. Mit
steigendem Anteil Erneuerbarer Energien, mehr last-
seitiger Flexibilitdt sowie verstidrktem Handel mit
den européaischen Nachbarn kommt der Kostenvorteil
lokaler Preissignale vollumfénglich zum Tragen, da
vermehrt Netzengpésse zu erwarten sind. Gleich-
zeitig d&ndern sich die idealen Zuschnitte von gréfle-
ren Preiszonen durch diese hohe Dynamik, eine von
vornherein hohe lokale Differenzierung vermeidet
fortwéhrenden Anpassungsbedarf. Die Alternative
eines weiterentwickelten Redispatch-Ordnungsrah-
mens bringt erhebliche Unsicherheiten mit sich. Ein
Ubertragungsnetz auf ineffiziente Transportspitzen
auszulegen, kostet Verbraucher zudem unnétig hohe
Entgelte.

Grofe Strompreiszonen kénnen heute grundsatzlich
noch Ahnliches leisten wie lokale Preissignale, da
der kostenbasierte Redispatch der Ubertragungs-
netzbetreiber recht prazise Netzengpésse behebt. Die
Abregelung Erneuerbarer Energien findet zielge-
richtet statt und wird durch regulatorische Vorgaben
auf ein Minimum beschrankt, die Nachsteuerung
zentraler Kraftwerke gelingt den Netzbetreibern von
2019 bis 2023 fast so effizient wie die netzkonforme
Kraftwerkseinsatzplanung im lokalen Strommarkt. Je
weiter sich das deutsche Energiesystem der Klima-
neutralitdt ndhert, desto mehr miissten jedoch grof3e
Preiszonen um ausdifferenzierte Zusatzinstrumente
erweitert werden, die auf dezentrale Erzeugung,
Speicher und flexible Verbraucher wirken.® Doch

9 Mogliche Ansatzpunkte sind dynamische Ubertragungsnetz-
entgelte und eine Weiterentwicklung des Konzepts ,Nutzen
statt Abregeln” bei Vermeidung von Inc-Dec-Gaming und des
Redispatch-Prozesses fiir Erneuerbare Energien
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selbst dann: Herausfordernd bleibt, dass der Zeit-
punkt der Korrektur dem Marktergebnis zeitlich

nachgelagert’® und weitgehend auf das nationale

Portfolio beschrénkt ist.

Eine Umstellung auf lokale Preissignale senkt das
durchschnittliche Strompreisniveau fiir derzeitige
Marktteilnehmer und hohere Preise fiir industrielle
Verbraucher in Stiddeutschland kénnten durch

die Engpassrenten der Ubertragungsnetzbetreiber
kompensiert werden. Die Gesamtkosten sinken und
in 18 der 22 berechneten Hub-Regionen profitieren
Verbraucher von geringeren Strombezugskosten.
Einige industrielle Verbraucher im Stiden haben
jedoch monetére Nachteile, insbesondere wenn sie
aufgrund von bestehenden Netzentgeltreduktionen
weniger von sinkenden Netzentgelten profitieren,
aber dem hoheren Borsenstrompreis ausgesetzt sind.
Gleichzeitig erzielen die Ubertragungsnetzbetreiber
durch die Aufteilung der Preiszonen zusétzliche Eng-
passrenten. In jedem der betrachteten Jahre von 2019
bis 2023 waren diese Einnahmen von im Schnitt

1,2 Milliarden Euro jéhrlich ausreichend gewesen, um
den Effekt hoherer Bérsenstrompreise fiir erhebliche
Strombezugsmengen zwischen 110 Terawattstunden
bis zu 266 Terawattstunden auszugleichen. Politische
Losungen sollten bereits in der Vorbereitungsphase
einer Marktdesignanpassung erarbeitet und im
EU-Beihilferecht gewiirdigt werden, um Planbarkeit
sicherzustellen.

Die Markterldse von erneuerbaren Bestandsanlagen
in Norddeutschland sinken bei lokalen Strompreisen
deutlich. In einem System mit lokalen Preisen diver-
gieren die Erléspotenziale fiir Erneuerbare Energien
erheblich. An laststarken Netzknotenpunkten steigen
die Erl6se; dort wo es heute schon mehr erneuerbares
Erzeugungspotenzial als Verbrauch gibt, sinken sie.
Bei Solaranlagen gleichen sich diese beiden Effekte
durch die bestehende geografische Verteilung weit-
gehend aus. Bei Windkraftanlagen, insbesondere

auf See, sinken die Markterldse im Schnitt stark, da
sie verstérkt zu niedrigeren Strompreisen im Nor-
den einspeisen. Im derzeitigen System wiirde das

10 Die zeitlich nachgelagerte Korrektur des Marktergebnisses
ergibt sich aus der Beschrankung durch geringere Vorlaufzeiten
mancher Prozesse.
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bedeuten, dass steigende EEG-Kosten fiir die Forde-
rung bestehender Windkraftanlagen mit sinkenden
Strompreisen einhergehen.

Lokale Preissignale haben eine Lenkungswirkung
fiir eine erlgsstabilisierende 6rtliche Verteilung

des Ausbaus Erneuerbarer Energie und reizen bei
Elektrolyseuren eine systemeffiziente Standort-
wahl an kiistennahen Standorten stark an. Die neue
Preisverteilung lenkt Investitionen an systemdien-
liche Standorte: Bei neuen Windkraft- und Solaran-
lagen ist der Anreiz der lastnahen Errichtung hoher.
Elektrolyseure hingegen lohnen sich in erzeugungs-
starken Regionen mit dauerhaft geringeren Preisen
und hohen Anteilen Erneuerbarer Energien. Die
hohen Anteile helfen bei der Einhaltung der européi-
schen Vorgaben zur Kennzeichnung griinen Wasser-
stoffs. Die Strompreisunterschiede zwischen grofler
Zone und lokalem Preissystem sind fiir industrielle
Verbraucher aufgrund abweichender Lastprofile im
Base-Preis geringer als fiir Elektrolyseure; Studien
des skandinavischen Marktes zeigen zudem, dass in
der Regel andere Einflussfaktoren als die Strompreise
ausschlaggebend sind fiir die Standortwahl.

Eine Roadmap zur schrittweisen Einfithrung lokaler
Strompreise sollte zunichst ab sofort wichtige
Investitionssignale setzen und in der Folge Preis-
absicherungssysteme regionenspezifisch (Hedging)
entwickeln sowie die Netzentwicklungsplidne am
verbesserten Strommarktdesign optimieren und
schliefllich durch die Umstellung auf lokale Preise
einen engpassarmen Systembetrieb ermdglichen.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Der Strommarkt hat einen zeitlichen Ablauf von
Investition (I), Absicherung (II) und tagliche Koordi-
nation von Angebot und Nachfrage (III). Dieser Ablauf
spiegelt sich sinnvollerweise auch bei der Einfithrung
lokaler Preise wider. Zunédchst wird die einheitliche
Preiszone um lokale Investitionsanreize fiir Kraft-
werke, Elektrolyseure und EE-Anlagen erweitert (I).
Dann baut sich angestoRen durch die Ankiindigung
der Einfithrung lokaler Preise ein Absicherungsmarkt
auf (II), auch die Absicherung der EE-Investitionen
wird anhand der lokalen Preise weiterentwickelt. Die
grofl3e deutsche Preiszone bietet dank ihrer hohen
Liquiditat fiir viele européische Akteure ein hohes
MaR an Planungssicherheit fiir zuktnftige Strom-
preise. Bei kleineren Preiszonen miissen Instrumente
entwickelt werden, um diese hohe Hedging - Qualitat
zu bewahren. Als zukiinftige Absicherungsprodukte
konnen sich Preis-Hubs oder der Handel mit Refe-
renz auf regionale, nationale oder grenziiberschrei-
tende Preisindizes eignen. Ergédnzen lassen sie sich
durch Differenzvertrage (EPADs/CEDs) zwischen
lokalen Preisen und dem nationalen Referenzpreis
oder den Handel mit FTRs, um Preisdifferenzen
abzusichern. Schritt [Il ist die angekiindigte Umstel-
lung auf lokale Strompreise, die eine kosteneffiziente
hohe Auslastung der sonst teuren Netzinfrastruktur
ermdglicht. Die Strommarktregulierung muss dazu
weitreichend angepasst werden.

Das alles erfordert weitere Analysen und Erprobung.
Mit dem Online-Tool Lokales Agorameter stellen
wir hierfiir transparent und kostenlos tagesaktuelle
Daten bereit.
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1 Einleitung

Die vorliegende Studie untersucht die Auswirkungen
einer Aufteilung der derzeitigen grof3en deutsch-
luxemburgischen Strompreiszone in mehrere klei-
nere Zonen sowie sogenannte nodale Strompreise.
Im Nodalsystem werden Strompreise an den Ver-
kniipfungspunkten des Stromnetzes berechnet, die
auch Netzknoten genannt werden (englisch nodes).
Im Gegensatz zu Zonen werden im Nodalsystem die
Kapazititen des Ubertragungsnetzes zum Transport
des Stroms beziehungsweise dessen Restriktionen
direkt bei der Preisberechnung berticksichtigt. Bei
der Preisberechnung im zonalen System wird hin-
gegen zundchst angenommen, dass innerhalb der
Zonen keine Netzengpasse auftreten. Das zonale
Marktergebnis (Dispatch) wird erst nachtréglich
anhand der Kapazititen des Ubertragungsnetzes kore
rigiert (Redispatch). Die Studie soll damit die aktuel-
len Diskussionen tiber eine Aufteilung der deutschen
Strompreiszone (Strompreiszonensplitting) weiter
fundieren, die durch den erheblichen Redispatch-
Bedarf innerhalb Deutschlands und die EU-Vorga-
ben™ ausgeldst wurden. Kernpunkt der Diskussionen
ist, strukturelle Engpésse im Stromnetz durch eine
Verringerung der GroRe der Preiszonen sichtbar und
marktwirksam zu machen.

Zur Einleitung in die vielschichtige Thematik des
Strompreiszonensplittings und der nodalen Beprei-
sung werden im Folgenden zunéchst die komplexen
Wechselwirkungen zwischen Zonenzuschnitten,
Strommérkten und Stromfliissen verdeutlicht. Kapi-
tel 2 umreift dann die Modellierungsmethodik und
Kapitel 3 zeigt die Berechnungsergebnisse der vor-
liegenden Studie. In Kapitel 4 werden Trends fiir das
zukiinftige klimaneutrale Energiesystem abgeleitet
und weitere Analysebedarf beschrieben. Das Fazit
ist der Studie in der Zusammenfassung vorangestellt.

11 Verordnung der EU-Kommission 2015/1222 vom 24. Juli 2015
zur Festlegung einer Leitlinie fiir Kapazitdtsvergabe und
Engpassmanagement

Im Anhang befinden sich eine ausfiihrlichere
Beschreibung der Modellierungsmethoden sowie
weitergehende Ergebnisse und Detaillierungen.

11 Transportbedarfim
klimaneutralen System

Fir ein klimaneutrales Energiesystem bedarf es

bis 2045 ndherungsweise einer Verdoppelung der
Stromerzeugung im Vergleich zu heute. Bedingt
durch die regional unterschiedliche Verteilung von
Erneuerbaren Energien (EE) (zum Beispiel Offshore-
Windkraft in der Nordsee, Onshore-Windkraft

und Solar-Freifldchenanlagen in Ostdeutschland)
und der Stromnachfrage (generell Ballungsregionen
sowie Industrie-Schwerpunkt in West- und Stid -
deutschland) werden die absolute Stromiiber- und
Stromunterdeckungen in den Regionen grofer.
MaRnahmen wie das gleichmaligere Verteilen

des EE-Ausbaus durch das Ausweisen von zwei
Prozent der Landesflache fiir Onshore-Windenergie,
die Privilegierung von Solar-Freifldchen entlang
von Autobahnen oder die Steigerung des Photo-
voltaik(PV)-Eigenstromanteils konnen diese
Differenzen nur abschwéchen.*?

Die regionale Verteilung und Wetterabhéngigkeit

der Stromerzeugung aus Solar- und Windenergie-
anlagen erzeugen in vielen Stunden des Jahres einen
erhéhten Transportbedarf, da regionale Erzeugung
und Stromnachfrage hdufig nicht zeitgleich auf-
treten. In Ballungszentren konzentrieren sich etwa
Elektromobilitat und elektrische Warmenachfrage,
die relativ flexibel Strom nutzen kénnen, wahrend in
landlichen geprédgten Gebieten hdufig die erneuerbare
Stromerzeugung Gberwiegt.”®

12 https://ariadneprojekt.de/publikation/kurzdossier-umsetzbare
keit-der-stromwende-regionale-potenziale-erneuerbarer-ener-
gien-und-gesellschaftliche-akzeptanz/

13  https:/maps.iee.fraunhofer.de/trafo-atlas/
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Mit zunehmendem EE-Ausbau steigt europaweit
zugleich der Bedarf an einem hoheren grenziiber-
schreitenden Stromaustausch. Das liegt einerseits
daran, dass die Potenziale Erneuerbarer Energien in
Europa nicht gleich verteilt sind und einzelne Lander
somit auf Importe von erneuerbar produziertem
Strom angewiesen sein werden. Andererseits ist

ein weitrdumiger, grenziiberschreitender Strom-
austausch eine wesentliche Malinahme, um mit der
Volatilitat der EE-Einspeisung umzugehen. Denn

die Einspeisung eines grof3en, geografisch weit ver-
teilten Kollektivs an EE-Erzeugungsanlagen verlauft
deutlich gleichmalfiger als die von Einzelanlagen oder
kleinen, geografisch eng konzentrierten Anlagen.

Die bessere Vernetzung trégt zudem zur Kostensen-
kung bei, wenn Strom aus anderen, weiter entfernten
Regionen glinstiger bezogen wird.

Gerade im Bereich des grenziiberschreitenden Netz-
ausbaus hat Deutschland aufgrund seiner Lage im
Zentrum Europas eine Schliisselrolle und Enabler-
Funktion fiir die européische Energiewende.*

In Zukunft kommt es jedoch darauf an, dass keine
falschen Signale durch einen einheitlichen Preis
gegeben werden. Dieser kann zum Beispiel zu
folgenden Fehlanreizen fir Investition und
Nachfrage fithren:

1. eine industrienahe Platzierung neuer Elektrolyse-
Anlagen statt in Regionen hoher Stromerzeugung;

2. zusétzliche Nachfrage im Stiden aufgrund niedri-
ger einheitlicher Strompreise, obwohl der giinstige
Windstrom gar nicht von Nord nach Siid geliefert
werden kann;

3. Gas-/Wasserstoffkraftwerke nutzen, um Strom
tir Elektrolyseure zu produzieren.

Vergleichbar, aber womdoglich abgeschwécht, wére
die Nutzung von Niedrigpreisen aufgrund hoher
Solarstromeinspeisung in Stiddeutschland durch
Elektrolyseure in Norddeutschland. Auch mit erheb-
lichem Netzausbau wird es in einem transformierten

14 https://www.agora-energiewende.de/fileadmin/Proe
jekte/2021/2021_11_DE_KNStrom2035/A-EW_264_
KNStrom2035_WEB.pdf
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klimaneutralen System Netzrestriktionen geben.
Wenn die nicht preislich reflektiert werden, kommt
es zu den oben genannten Fehlanreizen.

1.2 Kurz- und mittelfristige Heraus-
forderungen beim Netzausbau

Jenseits der grundsétzlichen Frage von Netzausbau
und der Bewirtschaftung der Infrastruktur eines
zukiinftigen klimaneutralen Stromsystems gerat das
bisherige System des kostenbasierten Redispatch
zunehmend an Grenzen. Treiber sind — neben Grena
zen im Hinblick auf die Beschleunigung des Netzaus-
baus - die verfiighare Kraftwerksleistung, fehlende
Flexibilitatsoptionen sowie ansteigende sogenannte
minRAM-Vorgaben der europédischen Gesetzgebung.
Diese Zusammenhénge sollen im Folgenden veran-
schaulicht werden.

Im Szenario ,Klimaneutrales Deutschland” (2024)

hat Agora Energiewende skizziert, wie Deutsch-
land die Klimaschutzziele 2030 und Klimaneutralitat
2045 erreichen kann. Dazu steigt im Stromsektor die
Nettostromerzeugung aus Windkraft und Photo-
voltaik von 199 Terawattstunden im Jahr 2023 auf
500 Terawattstunden im Jahre 2030 an, 2045 sind
1.145 Terawattstunden Strom aus Wind- und Solar-
energie erforderlich. Bendtigt wird dieser zusétzlich
Strom vor allem im Verkehrssektor, in der Industrie
und im Geb&udesektor, die damit ihren fossilen Ener-
giebedarf substituieren.”® Grundsatzliche Heraus-
forderung ist dabei der sehr dynamische Ausbau

von EE-Anlagen bei gleichzeitigen Verzogerungen in
der Umsetzung von AusbaumafRnahmen des Uber-
tragungsnetzes. In den vergangenen Jahren hinkte
der tatsichliche Ubertragungsnetzausbau den Planen
um sieben Jahre hinterher, wie eine Auswertung

des Bundesrechnungshofes von 2024 zeigt, die die
Netzentwicklungsplédne der Vergangenheit mit dem
tatséchlichen Netzausbau vergleicht.® Die Folgen sind

15 https:/www.agora-energiewende.de/fileadmin/Proe
jekte/2021/2021_11_DE_KNStrom2035/A-EW_264_
KNStrom2035_WEB.pdf

16 https://www.bundesrechnungshof.de/SharedDocs/Downloads/
DE/Berichte/2024/energiewende-volltext.html
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bereits heute ein ansteigendes Redispatch-Volu-
men und steigende Redispatch-Kosten (zusétz-
lich verscharft durch die Energiepreiskrise — siehe
Abbildung 2).

Zudem sind im kostenbasierten Redispatch 2.0 die
Flexibilitadtsoptionen beschrénkt. Der zukiinftige
Transportbedarf wird immer starker vom Ladever-
halten von E-Autos, Betriebsweise der Warmepum-
pen und Power-to-Heat-Anlagen sowie dem Einsatz
von Heim- und GroRspeichern abhéngen. Auf diese
Akteure hat der UNB aber im Redispatch keinen oder
keinen guten Zugriff beziehungsweise sie erhéhen
beim falschem Preissignal sogar den Redispatch-
Bedarf. Ein wesentlicher Diskussionspunkt ist dabei,
inwiefern grol3e verschiebbare Lasten, dezentrale
Flex-Optionen und Kraft-Warme-Kopplungs(KWK)-
Anlagen in den Redispatch integriert werden konnen.
Im heutigen kostenbasierten Redispatch erscheint
eine zentrale Steuerung dieser Flexoptionen durch
den Netzbetreiber wegen der groRen Heterogenitat
der Kosten und technischen Koordinierungsfunktio-
nen nicht moglich. Fir die Einfihrung eines von der
EU geforderten marktbasierten Redispatch wird ins-
besondere bei verbleibenden gréfleren Preiszonen und
damit strukturellen Engpéssen die Gefahr vom soge-
nannten Inc-Dec-Gaming gesehen, also dem Anreiz
fiir am Strommarkt teilnehmende Anlagen, mit ange-
meldeten Fahrplédnen zunéchst zu Engpasserwar-
tungen beizutragen, um dann von deren Beseitigung
zu profitieren.” Dabei wird oft die These formuliert,
dass nur Nodal-Pricing in der Lage ist, die vielfaltigen
Flexibilitdtsoptionen in einem geschlossenen Markt-
Netz-Optimierungsproblem (statische Effizienz) zu
koordinieren. Der Handlungsdruck in Deutschland bis
2030/35 sehr hohe EE-Leistungen trotz Verzégerun-
gen im Netzausbau zu integrieren und ein langfristig
kosteneffizientes Marktdesign zu erreichen, verstarkt
die Rufe nach einer geografischen Segmentierung des
Strommarkts. Nodale Preise sind Grenzkostenpreise
des Spotmarktes auf Netzknotenebene. Sie stellen
damit die hochste Form der Segmentierung dar, um

17 https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Publikationen/Stua
dien/zukuenftige-redispatch-beschaffung-in-deutschland.
pdf?__blob=publicationFile&v=1
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Engpésse im Ubertragungsnetz physikalisch durch
den Einsatz von Flexibilitdten tiber den Markt direkt
adressieren zu konnen.

Im heutigen kostenbasierten Redispatch kénnen
zwar EE-Anlagen und KWK-Anlagen abgeschaltet
werden (negativer Redispatch), aber immer weniger
Kondensationskraftwerke werden noch im Strom-
markt eingesetzt und durch den Kohleausstieg

fallen Leistungen im Strommarkt und damit fiir den
positiven Redispatch weg. Die fehlenden lokalen
Informationen beim marktlichen Kraftwerksein-
satz (Dispatch) fiihren zu steigender Reservekraft-
werksleistung und damit zu immer mehr Anlagen im
regulierten Netzbereich. Das zeigt sich auch an der
zunehmenden Menge an Reservekraftwerken, die
von 5,7 Gigawatt im Jahr 2021 auf voraussichtlich
10,2 Gigawatt im Winter 2025/26 steigt.’® Langfristig
sind noch weitere Steigerungen zu erwarten (siehe
Abbildung 1). Die Reserveleistungen aulerhalb des
Marktes liegen vor allem in Stid- und Westdeutsch-
land. Davon sind 1,2 Gigawatt ausgeschriebene
Netzstabilitdtsanlagen, welche an vier Standorten in
Stiddeutschland speziell fiir den Redispatch gebaut
werden. Im Versorgungssicherheitsbericht der
BNetzA wurde der notwendige Kraftwerkspark fiir
einen deutschen Kohleausstieg bis 2030 analysiert,
mit dem Hinweis auf einen wachsenden relativen
Anteil von Gas-KWK-Anlagen. Da KWK-Kraftwerke
von lokalen Warmesenken abhéngen, ist hier jedoch
eine netzentlastende Steuerung der Anlagenstand-
orte begrenzt und die Anlagen kénnen im heutigen
Redispatch nicht hochgefahren werden.*®

Von den vier deutschen Ubertragungsnetzbetreibern
wurde im Rahmen der Langfristanalyse 2030 eben-
falls ein Kohleausstieg bis 2030 bei zugleich konser-
vativem Fortschritt des Netzausbaus analysiert. Hier
zeigt sich mit 9,5 Gigawatt ein weiterhin sehr hoher
Netzreservebedarf, wozu auch Steinkohlekraftwerke
nach dem Marktaustritt eingesetzt werden. Im
Rahmen des Netzentwicklungsplans 2023 wurde

18 https:/www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/Elektrizitaee
tund-Gas/Versorgungssicherheit/Netzreserve/start.html

19 hittps://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Publikationen/
Energie/versorgungssicherheit-strom-bericht-2022.
pdf?__blob=publicationFile&v=4
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dagegen fir das Szenariojahr 2045 deutlich, dass
aufgrund des langfristig hohen Netzausbaus fir
EE-Strom und fir die Versorgung von E-Mobilitét,
Warmepumpen und Power-to-Heat die Standorte der
Gaskraftwerke aus Netzsicht weniger relevant sind.

Neben der installierten Leistung stellt sich aber
zusétzlich die Frage, ob diese thermischen Kraft-
werke bei steigendem Redispatch-Bedarf technisch
in der Lage sind, kurzfristige Redispatch-Abrufe
mit hohem Leistungsbedarf in der erforderlichen
Geschwindigkeit bereitzustellen.

Die européischen Vorgaben zur Vollendung des euro-
péischen Binnenmarktes im wachsenden Gebiet der
Lander West-, Mittel- und Osteuropas, die tiber eine
lastflussbasierte Marktkopplung miteinander ver-
bunden sind, tragen ebenfalls zu einer Erh6hung des
Redispatch-Bedarfs bei. Ein Problem sind hier bis-
lang die sich netzseitig aufgrund von innerdeutschen
Engpéssen einstellenden Ring- und Transitfliisse.

Notwendige Reservekraftwerke - Abb. 1
bei langsamem Fortschritt des

Netzausbaus bis 2030*

[

@0 °
( )
()

@ Nicht mehr benétigter Netzreserve Bestand
Netzreserve aus Kraftwerken, die zukinftig stillgelegt werden

@ Netzreserve Bestand Kapazitatsreserve Bestand

50Hertz, Tennet, Amprion, TraﬂnsnetBW (2023). *Gemal Variante B der
Langfristanalyse (V2022) der UNBs
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Ziel ist es, dass dem Handel bis zum 31. Dezember
202570 Prozent der thermischen grenziiberschrei-
tenden Leitungskapazitét zur Verfiigung stehen
(lineare Steigerung von 11,5 Prozent im Jahr 2020)
und damit Ring- und Transitfliisse keine relevanten
Restriktionen mehr fiir den Handel darstellen. Das
beinhaltet in der Methodik der UNB alle kritischen
Netzelemente der bestehenden einheitlichen Zone
in ihrer Wirkung auf den grenziiberschreitenden
Handel. Kritische Netzelemente sind die Leitungen,
die den Handel in einer lastflussbasierten Markt-
kopplung beschranken - also sowohl inldndische
Leitungen als auch Leitungen zwischen Deutschland
und den Nachbarléandern, sogenannte Grenzkuppel-
stellen. Dieses statische Offenhalten der Handels-
kapazitidten zum Beispiel durch Phasenschieber
erhoht die innerdeutschen Netzengpésse und damit
den Redispatch-Bedarf zusétzlich. Die Bidding Zone
Review von ACER untersucht deswegen eine Auftei-
lung der deutsch-luxemburgischen Preiszone in zwei
bis finf Preiszonen.®

Die einzelnen Analysen zur Bidding Zone Review
werden in separaten Studien bis November 2024 ver-
6ffentlicht. Danach folgt eine Konsultation mit einem
Abschlussbericht, der vor Jahresende 2024 angekiin-
digt ist. Auf dieser Basis trifft ACER eine Empfehlung.
Die finale Entscheidung wird von den Mitgliedstaa-
ten zusammen mit der EU-Kommission getroffen.

1.3 Malnahmen bis heute

Die bisherigen MaRnahmen konnten den Trend zu
immer mehr Engpassbewirtschaftung nicht stoppen:
Am 1. Oktober 2018 erfolgte durch die Trennung der
deutsch-0sterreichisch-luxemburgischen Strom-
preiszone in eine deutsch-luxemburgische und eine
Osterreichische Strompreiszone eine Problement-
scharfung der Redipatch-Volumina und -Kosten fiir
eine Dauer von circa zwei Jahren. Als nachster Schritt
erfolgte am 1. Oktober 2021 der Beschluss zum Redis-
patch 2.0, wodurch die engpassbasierte Abregelung

20 https://www.entsoe.eu/assets/graphics/bzr/bzr-timeline_decemm
ber-2023.webp
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Netzreserve. Ein Bilanzkreis—Ausgleich fiir abgeregelte Erneuerbare-Energien durch die UNB wurde berticksichtigt.

fir EE-Anlagen und KWK erleichtert sowie die
Leistungsgrenze fiir diese Abregelung und die Ein-
bindung von Stromspeichern unter Einbindung des
VNB auf alle Anlagen ab 100 Kilowatt gesenkt wur-
den. Diese Vorgaben sollten bis zum 1. Juni 2022 voll
umgesetzt sein, in der Praxis traten jedoch erhebliche
Umsetzungsprobleme auf, die eine umfassende Ubert
arbeitung erforderlich machen.#

An der Redispatch-Menge macht der Anteil der EE-
Abregelung rund 30 Prozent aus (siehe Abbildung 2).
Ein Teil der EE-Abregelungen ist aber verteilnetzbe-
dingt und kann auch nicht durch einen Wechsel auf
zonale oder lokale Preise vermieden werden. Fir die
Einordnung des hohen Einflusses des Marktdesigns
auf die absoluten Kosten wird hierbei aber auf das
Jahr 2021 verwiesen, in dem 73 Prozent der urséch-
lichen MaRnahmen den Ubertragungsnetzen und
deren Ubergabepunkten zuzurechnen waren.??

21 Details siehe https://consentec.de/app/uploads/2024/07/BK6-23-
241_gutachten-1.pdf

22 https:/www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Downloads/
DE/Sachgebiete/Energie/Unternehmen_Institutionen/Versor-
gungssicherheit/Engpassmanagement/RedispatchBericht2021.
pdf?__blob=publicationFile&v=1

1.4 Analysierte Indikatoren fur
Systemeffizienz und Abgrenzung
zu anderen Studien

Fir einen systematischen Vergleich und die Bewer-
tung unterschiedlicher Gebotszonenkombinationen
ist eine Vielzahl von Kriterien relevant. Ein gene-
reller Punkt ist die Systemumstellung sowie die
Wechselwirkung einer Marktdesigndnderung auf
den Terminmarkt und die Planungssicherheit. Ein
Wechselin ein zonales oder lokales Preissystem fithrt
zu deutlichen Verteilungseffekten sowohl auf Kon-
sumenten- als auch Produzentenseite im Falle von
bereits getétigten Investitionen.

Die Vor- und Nachteile sind dabei komplexer Natur.
Grundsitzliches Ziel moglicher Anderungen im
Strommarktdesign ist es, die physikalischen Restrik-
tionen des Ubertragungsnetzes mit dem Kraftwerks-
einsatz im Strommarkt besser abbilden zu kénnen.
Den erwarteten Effizienzgewinnen konnen Liquidi-
tats- und damit Finanzierungsrisiken und Markt-
machtprobleme entgegenstehen, woraus wiederum
Regulierungsanforderungen (Datentransparenz,
Hochstpreise und andere) und Effizienzeinbufzen
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erwachsen konnen. Trotz dieser Komplexitat besteht
aber Konsens zum grundsétzlichen Handlungsbedarf.
So braucht die ambitionierte Energiewende mehr

als die bestehenden Steuerungsmechanismen, denn
fehlende lokale Signale fithren zu steigende Redis-
patch-Kosten sowie zu Fehlanreizen fiir Dispatch
und Investitionen, wie oben ausgefithrt.

In der deutschen Diskussion wird dabei die Wirksam-
keit zonaler und lokaler Preise auf die dynamische
Effizienz (Investitionsanreize fir Verbraucher, Erzeu-
ger, Speicher einerseits und Investitionsanreize in den
Netzausbau beziehungsweise die Engpassbeseitigung
anderseits) mehrheitlich fiir gering erachtet. Im

Fokus der Diskussion steht vor allem die Auswirkung
zonaler und lokaler Preise auf die statische Effizienz
des Marktes (Dispatch und Flexibilitdt/Verbrauchs-
verschiebung). Ein wesentlicher Diskussionspunkt ist
dabei, ob auch ein marktbasierter Redispatch grofie
verschiebbare Lasten, dezentrale Flex-Optionen und
KWK-Anlagen integrieren kann oder inwiefern lokale
Preise hierfiir erhebliche Vorteile bieten.

Anders als in Deutschland wird in den USA der Fokus
der Diskussion stérker auf die konkrete Ausnutzung
der dynamischen Effizienz gelegt, insbesondere um
den Netzanschluss von EE-Anlagen schneller durch
lokale Koordination zu ermdglichen. Damit gehen
aber auch schlechtere EE-Forderbedingungen bezie-
hungsweise héhere Finanzierungskosten einher, da
Investoren dort das Risiko von netzkapazitdtsbe-
dingter Abregelung selbst tragen miissen. Aufgrund
dieser Erfahrungen sollten auch die Wirkungen einer
Marktdesigndnderung auf Investitionsanreize in
Deutschland analysiert werden.

Nicht alle relevanten Fragen kénnen mit dieser Studie
in gleicher Tiefe adressiert werden. Sie konzentriert
sich stattdessen auf folgende Aspekte, die wesent-
liche Aspekte von System- und Kosteneffizienz,
Investitionsanreize, Marktsignale und Verteilungs-
fragen adressiert — auf Basis einer Reanalyse der
vergangenen finf Jahre, das heift, die Studie basiert
auf den empirischen Daten der Jahre 2019 bis 2023.
Im Einzelnen werden die Auswirkungen von drei
unterschiedlichen Gebotszonenkonfigurationen

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

(eine Zone, drei Zonen und ein lokales Preissystem,
angendhert Giber die Betrachtung von 22 Hubs)
untersucht auf:

- rédumliche/zeitliche Muster der Bérsenstrompreise
und deren Anreize fiir Verbraucher, Erzeuger und
Flexibilitat (Kapitel 3.1 bis 3.3);

- Redispatch-Mengen und -kosten und marktlich
abgeregelte Strommengen (Kapitel 3.4);

- strommarktgebietsiiberschreitende Stromfliisse
(Kapitel 3.5);

- Gesamtsystemkosten (Kapitel 3.6);

- Marktmacht (Kapitel 3.7) sowie

- (lokale) Investitionsanreize (Kapitel 3.8).

Die Auswahl der Datengrundlage, Analysemethodik
und Schwerpunkte bringt mit sich, dass zu einigen
Fragestellungen keine Schlussfolgerungen oder
teilweise Schlussfolgerungen mit eingeschrénkter
Aussagekraft getroffen werden kénnen. So bringt
die Methodik der ,Reanalyse” von Daten aus der
Vergangenheit mit sich, dass Rickwirkungen auf
das Netz und den Kraftwerkspark der Zukunft

nicht und auf dynamische Effizienz nur qualitativ
untersucht werden konnten. Zugleich kénnen nur
eingeschrankte Aussagen abgeleitet werden zu
Verteilungsfragen, wie der Wirkung auf Endverbrau-
cherpreise nach Kundengruppe/Region. Die Frage zu
Spielrdumen fiir Kompensationsmalinahmen wird
allerdings adressiert. Nicht quantitativ analysiert
wurden zudem mogliche Preiseffekte von erhéhter
Marktkonzentration in kleineren Zonen oder lokaler
Preise, unter Umsténden verdnderte Hedging-Kosten
durch veranderte Liquiditdt im Terminmarkt sowie
Transaktionskosten durch Einfithrung eines neuen
Marktdesigns.?

23 https://consultations.entsoe.eu/markets/public-consultation-on-
bidding-zone-review/user_uploads/240719_entso-e_market_
liquidity_and_transacation_cost_report_vf_for_p-consultation.
pdf, allerdings nicht mit eindeutigen Schlussfolgerungen.
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2 Datenbasis und Modellierung

Ziel der vorliegenden Studie und des Online-Visu-
alisierungstools Lokales Agorameter ist der direkte
Vergleich verschiedener Strommarktdesigns hin-
sichtlich ihrer Verbrauchs- und Stromerzeugungs-
situationen. Die rdumlich und zeitlich hochaufgelds-
ten Strommarktdaten (historisch sowie quasi-live)
ermoglichen eine hohe Aussagegenauigkeit. Sowohl
ein Vergleich der Modell-Inputdaten (Handelskapa-
zitdten, Verfiigbarkeiten, Energiepreise) als auch
der Modell-Marktergebnisse (Bérsenstrompreise,
Stromerzeugungsmengen und CO,-Emissionen,
Redispatch-Kosten und -Mengen) mit Ist-Werten
ist moglich.

Damit ergénzen die vorliegende Studie und das Tool
erstens Studien, die Marktdesigndnderungen fiir
zuklnftige Szenariojahre analysieren und somit nicht
auf empirischen Daten, sondern auf Annahmen basie-
ren; wie etwa die zukiinftige Entwicklung der Brenn-
stoffpreise oder die Verbreitung von Elektroautos. So
gibt es beispielsweise einige Studien?* 2> 26, die die
Auswirkungen eines Zonensplits fiir das Jahr 2030
analysieren. Zweitens erméglichen Studie und Tool
im Gegensatz zu anderen Studien stundenscharfe
Analysen des Stromversorgungssystems, das sich
von Stunde zu Stunde sehr unterschiedlich gestalten
kann und starken Schwankungen unterliegt.

2.1 Modellansatz

Das Modell arbeitet mit realen Daten fiir Deutschland
und Europa in stiindlicher Aufldsung und rdumlicher
Regionalisierung aggregiert auf die Ubertragungs-
netzknoten fiir die Jahre 2019 bis 2023, um die Aus?2
wirkungen von Marktdesigndnderungen analysieren

24 Aurora 2023, https://auroraer.com/insight/
power-market-impact-of-splitting-the-german-bidding-zone/

25 Ariadne 2024, https:/ariadneprojekt.de/publikation/gebotsk
zonenteilung-auswirkungen-auf-den-marktwert-der-erneuer-
baren-energien-im-jahr-2030/

26 Thema 2023, https:/thema.no/nyheter/
price-impacts-of-a-german-bidding-zone-split-revealed/

zu konnen. In Abbildung 3 ist eine Ubersicht {iber den
Datenfluss im Lokalen Agorameter dargestellt. Wich-
tige verwendete Primérdaten werden auf der Trans-
parenzplattform der européaischen Ubertragungs-
netzbetreiber ENTSO-E 6ffentlich bereitgestellt. Die
ENTSO-E-Daten umfassen Ist-Werte und kurz-
fristige Prognosen fiir Stromerzeugung, Stromnach-
frage, Netziibertragungskapazitédten, Kraftwerks-
verfligbarkeiten, Stromimporte und Stromexporte.
Das Fraunhofer IEE erstellt regionale Zeitreihen der
Ist-Werte und Prognosen des Stromverbrauchs sowie
der Windenergie- und Photovoltaik-Erzeugung in
der réumlichen Auflosung von Postleitzahlen. Zur
Modellierung der Warmelast erstellt das Fraunhofer
[EE aulierdem raumlich hochaufgeloste Zeitreihen

zu Temperaturen und Sonneneinstrahlung in Europa.
Insgesamt wurden fiir die Studie und werden stiind-
lich fiir den Live-Betrieb Giber 33.000 Zeitreihen als
Eingangsdaten aufbereitet.

Die sektortibergreifende Einsatzplanung der Kraft-
werke und Flexibilitadtsoptionen wird mit dem
Strommarktmodell SCOPE Electricity Market (SCOPE
EM) durchgefiihrt. Hierbei handelt es sich um ein
Fundamentalmodell zur Bestimmung des kosten-
minimalen Anlageneinsatzes von Stromerzeugungs-
kapazitaten, flexiblen Lasten und Speichern. Um die
Ablaufe des Strommarktes zu modellieren, werden
die Stunden des Jahres mittels rollierender Planung
durchlaufen. Die Diskrepanz zwischen Preisbildung
am Day-Ahead-Markt (Prognose zum Mittag des
Vortrags) und der statistischen Ist-Einspeisung (ein
halber bis eineinhalb Tage spéter) wird hierbei ver-
einfacht als eine Clearingpreis-Auktion auf Basis der
Ist-Werte umgesetzt (in der Praxis als Abfolge von
Day-Ahead und Intraday).

Das Ubertragungsnetz-Modell des Fraunhofer IEE
wurde auf Basis verfiigbarer Netzkarten und Daten-
tabellen der Ubertragungsnetzbetreiber erstellt und
um die im Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) und
im Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG) verankerten
Netzumbaumalinahmen erweitert. Die zunehmenden
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Datenfluss im Lokalen Agorameter

Eingangsdaten
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- Abb. 3
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Eingriffsmoglichkeiten der Netzbetreiber in den
Leistungsfluss, wie durch HTL und PST leitungs-
scharf oder Flow-Monitoring pauschal, werden
gemdl aktueller Verbreitung differenziert abgebildet.
Das Netzmodel bestimmt dabei im ersten Schritt die
Flow-Based-Parameter fiir das Strommarktmodell.
AuRerdem wird mit dem Netzmodell nachgelagert zur
Strommarktmodellierung der notwendige Redispatch
2.0 fir die verschiedenen Modellierungsvarianten
ermittelt. Die Modellierung der Netzbetriebsfihrung
erfolgt mit IEE.OPT.

Die Details der Modellierung sind im Anhang
dargestellt.

2.2 Modellierungsvarianten

Fiir die Studie wurden erstens die bestehende, ein-
heitliche deutsche Strompreiszone, zweitens drei
Strompreiszonen in Deutschland und drittens ein
lokales Preissystem in Deutschland fiir die finf
Jahre vom 1. Januar 2019 bis zum 31. Dezember 2023
modelliert. Fir das lokale Preissystem wird aus
Grinden der Rechenféhigkeit und Darstellbarkeit
der Ergebnisse das reale deutsche Ubertragungs-
netz (380 und 220 Kilovolt) von 456 Netzknoten
auf 22 Hubs fiir den Handel aggregiert (immer unter
Berticksichtigung der stiindlichen Bilanzen aller
Knoten in der Berechnung). Fiir die Festlegung der
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Modellierungsvarianten fur alle funf Jahre von 2019 bis 2023

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

- Tabelle 1

1Zone
ohne Netzrestriktionen
zu Luxemburg

Marktdesign:

Anzahl an
Strompreiszonen/Strom-
preis-Hubs in Deutschland

keine raumliche
Steuerung im Dispatch

Dispatch:

Ermittlung des Kraft-
werkseinsatzes im
europdischen Strommarkt

3 Zonen
ohne Netzrestriktionen
zu Luxemburg

begrenzte rdumliche
Steuerung im Dispatch

22 Hubs (Datenaggregation zur
Preistransparenz und zentrale
Handelsstelle im lokalen Preis-
system fUr unterlagerte Bildung
von Knotenpreise)

netzkonformer Dispatch

Wirkung auf bestehende Anlagen

- bestehende (Gaskraftwerke und PSW)

- EE-Anlagen

- bestehender Verbrauch

Wirkung auf neue Flexibilitatsoptionen

- E-Pkw und E-WP

- GrolRbatterien und PV-Batteriespeicher

- Elektrolyse

Redispatch:

Ermittlung des Netzeng-
passmanagements in
Deutschland

hoher Redispatch-
Bedarf

Fraunhofer IEE (2024)

22 Hubs wurden ein bestehender Entwurf zum Regio-
nenmodell der Ubertragungsnetzbetreiber?’, heutige?
und erwartete?® Engpésse so abgeglichen, dass
signifikante Engpésse nur noch zwischen den Hubs
auftreten. Tabelle 1 unterscheidet die drei Varianten
nach ihren Auswirkungen auf Dispatch und Redis-
patch. Redispatch ist in Europa fast ausschlieflich
eine nationale Aufgabe, in geringem Mafe wird aber
auch grenziiberschreitendes Countertrading genutzt
(bislang insbesondere zwischen Deutschland und
Déanemark). In der Modellierung wird jedoch von per-
fekter Voraussicht von Engpéssen ausgegangen und
Countertrading damit vernachléssigt. Redispatch-
Berechnungen werden in der Modellierung nur fiir
Deutschland und nachgelagert zur Modellierung des
europdischen Stromhandels durchgefiihrt.

Luxemburg nimmt bei der Abbildung der Lédnder
Europas in der Modellierung eine Sonderstellung
ein, da Deutschland und Luxemburg derzeit eine
Strompreiszone bilden. Deutschland und Luxemburg
werden in der Modellierung als zwei Lander ohne

27 ,Regionenmodell” des NEP 2035, Version 2021, 2. Entwurf
28 Engpésse 2021, BNetzA-Monitoringbericht
29 Ausblick 2025 Fraunhofer IEE 2022, Studie fur VGB-Stiftung

geringerer Redispatch-
Bedarf

kein Bedarf bzw. bei 22 + Lux.
Hubs vernachlassigbar

zuschalten/abschalten von Kondensations-KW, Pumpspeicher, groRe Batteriespeicher

Netzrestriktionen im Handel abgebildet. Die verglei-
chenden Auswertungen der Modellierungsvarian-
ten in Kapitel 1.2 bis 1.8 bilanzieren immer nur den
deutschen Teil.

Die im Modell abgebildeten europédischen Lander
werden hinsichtlich der Kraftwerkseinsatzberech-
nung unterschieden. Fiir Deutschland und seine
direkten Anrainer wird der Kraftwerkseinsatz
endogen optimiert, wodurch wesentliche Wechsel-
wirkungen von gednderten deutschen Marktzu-
schnitten quantifiziert werden kénnen. Die direkten
Anrainer sind in Abbildung 4 als ,PTDF-gekoppelt”
und ,NTC-gekoppelt"® bezeichnet. Der Rest Europas
wird zur Reduzierung des Rechenaufwands ver-
einfacht Gber die historischen Export- und Import-
flisse der ,Satellitenregionen” (siehe Abbildung 4)
modelliert. Dadurch werden Riickkopplungen von
Marktdesignanderungen in Deutschland mit den
Satellitenregionen vernachléssigt. Die Auswirkungen
dieser Vernachldssigung werden jedoch als gering
eingeschétzt.

30 Aufgrund der Vergleichbarkeit wird sowohl fiir die Schweiz
als auch bereits ab 2019 fiir Osterreich, Tschechien, Polen
einheitlich mit PTDF statt NTC gerechnet (siche Anhang
"Modellierungsmethodik")
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Berucksichtigung von Nachbarlandern in der Modellierung

@ PTDF*-gekoppelt
@ NTC**-gekoppelt
@ Satelliten

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

-> Abb. 4

Fraunhofer IEE (2024). *PTDF = Power Transfer Distribution Factor; **NTC = Net Transfer Capacity

Fir die Festlegung der zonalen Variante wird exem-
plarisch auf die Aufteilung Deutschlands in die drei
Strompreiszonen ,3: DE3 (Spectral P1)" aus dem
ACER-Bidding-Zone-Review-Prozess® zuriickge-
griffen (siehe Abbildung 5). Es ist zu beachten, dass
die beiden nordlichen Zonen auch Offshore-Gebiete
umfassen.

Die anderen ACER-Varianten zur Aufteilung
Deutschlands in zwei, vier oder finf Strompreis-
zonen sowie die alternative Aufteilung in drei Strom-
preiszonen ,12: DE3 - Modified version of configue

1

ration 3 to align with Amprion's control area borders'

31 https://www.acer.europa.eu/Individual%20Decisions_annex/
ACER%20Decision%2011-2022%200n%20alternative%20BZ%20
configurations%20-%20Annex%201.pdf

werden nicht beriicksichtigt, ohne dass damit eine
Wertung im Vergleich zu der ausgewéhlten Variante
verbunden ist.

Die gewéhlte Drei-Zonen-Variante hat den Vorteil,
dass sie gewissermalien die Mitte der ACER-Vor-
schlédge darstellt. Fuir die gewéhlte Drei-Zonen-Vari-
ante wird fiir die Jahre 2019 bis 2023 ein begrenzter
Effekt auf den Redispatch-Bedarf erwartet. Dabei
ist zu beachten, dass der kostenbasierte Redispatch
zukilinftig durch den stérkeren Fortschritt beim
EE-Ausbau als beim Netzausbau auch in der Drei-
Zonen-Variante im Hinblick auf das benotigte
Redispatch-Volumen und die benotigte Redispatch-
Leistung zunehmend an seine Grenzen sto3en wird
(siehe Kapitel 1.2).
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Die 22 lokalen Preise beziehungsweise ,Hubs eines
Nodalsystems" sind in Abbildung 5 gezeigt und von
Norden nach Stiden und von Westen nach Osten
durchnummeriert. Die Hubs représentieren keine
politisch abgrenzbaren Gebiete, die unter einem Hub
zusammengefassten Netzknoten konnen daher in
verschiedenen Stddten und Bundesldndern liegen.
Zwecks intuitiver geografischer Zuordnung in den

Drei-Zonen-Konfiguration - Abb. 5

Fraunhofer IEE (2024). Anmerkung: Zonengrenzen gemal? ACER (2022)

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Diagrammen, Tabellen und Auswertungen dieser
Studie und des Online-Tools Lokales Agorameter
erfolgt eine Benennung anhand einer nahe gelegenen
Landmarke. Eigenschaften der Hubs, wie zum Bei-
spiel deren EE-Anteile oder mittlere Bérsenstrom-
preise, sind im Anhang in Tabelle 12 angegeben.

Anders als bei einer Aufteilung in bis zu fiinf Zonen
ist bei einem lokalen Preissystem — und seiner
Représentation als 22 Hubs in dieser Studie — davon
auszugehen, dass Redispatch keine Rolle mehr spielt,
da Engpésse bereits im Marktergebnis berticksichtigt
sind. Vernachléssigt sind bei dieser Annahme die
moglichen Redispatch-Bedarfe, die durch einheit-
liche Preiszonen in europdischen Nachbarldndern
entstehen, da diese mit ihren historisch korrekten
grofRen Preiszonen im Modell abgebildet sind.

In allen drei untersuchten Varianten (eine Zone, drei
Zonen, lokale Preise) werden die gegebenenfalls auf
Verteilnetzebene notwendigen EE-Abregelungen

- zum Beispiel wegen Engpédssen im 110-Kilovolt-
Netz — weder modelliert noch berticksichtigt.

Die drei angesetzten Modellierungsvarianten werden
im Folgenden hinsichtlich des Marktergebnisses fiir
Deutschland in den finf historischen Jahre 2019 bis

Ubersicht der 22 modellierten lokalen Preis-Hubs - Abb. 6
(1)

e 1 Nord-Ostsee.......... NOS 12 Ruhr-Ost............. RHO

2 Nordsee-West........ NSwW 13 Hessisches Bergland .. HBG
3 Nordsee-Ost.......... NSO 14 ThuringerWald . ... ... THW

@ 4 Ostsee............... 0SS 15 Elbsandstein ......... ESS

@ @ 5 Westfalen............ WSF 16 Eifel, Saar, Pfalz . ..... ESP
0 6 Hildesheimer Boérde . .. HLD 17 Rhein-Main-Gebiet. ... RMG

@ @ 7 (Mittel-)Elbe . ......... ELB 18 Neckar(mUndung). . ... NCK
8Havel................ HVL 19 Oberfranken.......... OFN

9Spree................ SPR 20 Bodensee............ BDS

@ 10 Ruhr-West ........... RHW 21 Altmuhl. ... ALT

11 Saverland. . .......... SRL 22 Chiemsee ............ CHI

20)

Fraunhofer IEE (2024)
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2023 ausgewertet. Dabei représentiert das Jahr 2019
die ,alte Welt" mit moderaten CO,-Preisen, EE-Aus-
bau und Engpéssen. Das Jahr 2023 reprasentiert
dagegen eher das ,neue Normal". Das Jahr 2020

stellt ein Extrem mit sehr niedrigen Gaspreisen und
niedriger Stromnachfrage dar. Die Jahre 2021 und
2022 sind dagegen extrem in Hinblick auf sehr hohe
Gaspreise. Zur Gegentuberstellung der modellierten

Auswertung realer historischer Strommarktdaten fur Deutschland

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Ergebnisse sind in Tabelle 2 wesentliche historische
Kennziffern des deutschen Strommarkts aus den
Jahren 2019 bis 2023 wiedergegeben.

Im folgenden Kapitel werden Ergebnisse der Model-
lierung gezeigt, wihrend eine detaillierte Beschrei-
bung der Modellierungsmethoden und insbesondere
der Strommarktmodellierung im Anhang gegeben ist.

- Tabelle 2

N A T R T

Mittlerer CO,-Preis [EUR/1]

Mittlerer Gaspreis [EUR/MWh] 14 9 47 124 41
Jahres-Netto-Stromverbrauch inkl. Netzverluste [TWh] 537 519 531 515 498
Mittlerer EE-Anteil an der Stromerzeugung [%] 41 43 39 44 53
Mittlerer Day-Ahead-Preis [EUR/MWAh] 38 30 97 235 95
Mittlerer Emissionsfaktor [gCO,/kWh] 296 265 326 356 275
Mittlerer Preis-Spread 12 h dynamisch taglich [EUR/MWh] * 14 15 39 93 44
EE-Abregelung wegen Engpéassen des UNB [TWh] 5 5 4 6 8
Redispatch wegen Engpassen des UNB ohne Countertrading [TWh] 11 12 13 22 28
Importsaldo [TWh] -33 -49 -58 -41 1
Jahres-Engpassrente der UNB zum Ausland [Mio. EUR] 322 193 612 1.536 644

Fraunhofer IEE (2024). * Mittelwert der zwolf teuersten und zwalf billigsten Stunden eines jeden Tages (Weiterentwicklung der heutigen

statischen Peak-/0ff-Peak-Terminmarktpreise)
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3 Ergebnisse: Preise, Kosten und Systembetrieb mit einer
Preiszone, drei Zonen und lokalen Strompreisen

31 Raumliche/zeitliche Muster

der Bérsenstrompreise

In diesem Kapitel werden die modellierten Strom-
preise des oben beschriebenen zonalen und lokalen
Strommarktdesigns ausgewertet und den Strom-
preisen der heutigen deutsch-luxemburgischen Zone
gegeniibergestellt. Fiir die Gegeniiberstellung werden
grundsétzlich die modellierten und nicht die tat-
séchlichen historischen Strompreise der bestehen-
den Gebotszone verwendet, um beim Vergleich die
Ungenauigkeiten der Modellierung des Status quo
nicht einzubeziehen. Eine Gegentiberstellung der
tatsdchlichen und modellierten Strompreise der
aktuellen deutsch-luxemburgischen Gebotszone
erfolgt im Anhang.

Es werden ausschlieRlich die Strompreise an den
modellierten (Day-Ahead-)Strommarkten betrachtet
(Borsenstrompreise), welche heute fiir Endkund:inm
nen in der Regel weniger als ein Drittel des Preises
ausmachen. Fir Haushalte, Gewerbe- oder Industrie-
betriebe entfallen in der Regel mehr als zwei Drittel
der Stromkosten auf Abgaben, Umlagen, Steuern und
Netzentgelte. Diese Komponenten des Verbrauch-
strompreises wiirden sich durch eine Umstellung

auf ein zonales oder lokales Strompreissystem nicht
oder nur geringfiigig &ndern. Mogliche Anderungen
der Netzentgelte aufgrund verdnderter Engpassren-
ten und Redispatch-Kosten werden in Kapitel 3.4.3
behandelt. Die Methodik zur Modellierung negativer
Strompreise ist in Kapitel ,Strompreise” im Anhang
zu finden. Die folgenden Auswertungen werden
durch weitere Ergebnistabellen und -abbildungen
im Anhang ergénzt.

311 Raumliche Auswertung der Strompreise

und Strompreisdifferenzen

Abbildung 7 und Abbildung 8 zeigen den mittleren
Anteil Erneuerbarer Energien am Stromverbrauch je
Hub beziehungsweise Zone sowie die Abweichungen
der mittleren lokalen beziehungsweise zonalen Bor-
senstrompreise vom mittleren Borsenstrompreis der
heutigen deutsch-luxemburgischen Strompreiszone
der Jahre 2019 und 2023. Die Abweichungen vom
mittleren Borsenstrompreis mit einer Preiszone sind
zentrale KenngrofRen fiir die weitere Bewertung des
Strompreiszonensplittings beziehungsweise lokaler
Preise. Denn es entstehen unterschiedliche Auswir-
kungen auf die Akteure im Strommarkt, welche im
Folgenden (Kapitel 3.2.) detailliert analysiert werden.

In Abbildung 7 ist ersichtlich, dass sich fiir Hubs

im nordlichen Teil Deutschlands im Mittel gerin-
gere Strompreise als in der heutigen einheitlichen
Preiszone einstellen, wahrend die Hub-Preise far
den sudlichen Teil Deutschlands im Mittel etwas
hoher ausfallen. Diese Preisunterschiede der
Jahresmittelwerte liegen bis zu 29 Prozent unter

und bis zu 8 Prozent Giber dem Preisniveau in der
einheitlichen Strompreiszone. Es besteht ein — wenn
auch nicht eindeutiger — Zusammenhang von mitt-
leren Borsenstrompreisen und mittleren Anteilen
Erneuerbarer Energien am Stromverbrauch: Ist der
Erneuerbaren-Anteil hoch, fallen die lokalen Strom-
preise tendenziell niedriger aus. Der umgekehrte
Zusammenhang trifft tendenziell ebenfalls zu. Aller-
dings ist aus den mittleren Anteilen Erneuerbarer
Energien nicht direkt auf die mittleren Strompreise
zu schlieen; es gibt schlichtweg zu viele Einfluss-
grofen auf die sich einstellenden Bérsenstrompreise.
Hierzu zahlt insbesondere die Auslastung des Strom-
netzes zwischen den Hubs. Insofern stellen die loka-
len Abweichungen vom Borsenstrompreis mit einer
Strompreiszone auch einen Dringlichkeitsmesser fiir
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Modellierte Preisabweichung in Prozent von der einheitlichen Zone und > Abb. 7
Erneuerbaren-Anteil am Stromverbrauch in den 22 lokalen Preis-Hubs 2019 und 2023

Preisabweichung Erneuerbaren-Anteil Preisabweichung Erneuerbaren-Anteil

2019 2023

@ Negative Abweichung @ Positive Abweichung D Anteil 0-260 %

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)

den Netzausbau dar. Hubs mit groRen Abweichungen Abbildung 8 zeigt die entsprechenden Ergebnisse fiir

sind Gberdurchschnittlich oft durch Netzengpésse die zonale Variante. Auch hier ergeben sich im Mittel
vom restlichen Stromversorgungsystem Deutsch- niedrigere Jahresmittelwerte der Borsenstrompreise
lands ,abgetrennt”. fir die zwei nordlichen Zonen (bis zu 7 Prozent
Preisabweichung von der einheitlichen Zone und Erneuerbaren-Anteil - Abb. 8

am Stromverbrauch in den drei Zonen

Abweichung Mittlerer EE-Anteil Abweichung Mittlerer EE-Anteil
Borsenstrompreis am Verbrauch Borsenstrompreis am Verbrauch

2019 2023

—— Interkonnektoren  @E » -10-10% @ 0-100%

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)
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niedriger und 14 Prozent niedriger unter Bertick-
sichtigung von 2022), wahrend die stidliche Zone um
bis zu 5 Prozent hohere mittlere Borsenstrompreise
im Vergleich zu den Preisen bei einer Zone aufweist.
Der Zusammenhang zwischen mittlerem Anteil
Erneuerbarer Energien je Zone und mittlerem zonalen
Borsenstrompreis ist hier weniger eindeutig als fiir
die Hubs. So hat die 6stliche Zone 2 zwar im Mittel
einen hoheren Anteil Erneuerbarer Energien als die
nordliche Zone 1, ihre Bérsenstrompreise fallen im
Mittel aber nicht niedriger aus. Auch fiir die zonale
Aulfteilung gilt, dass neben den Anteilen Erneuerba-
rer Energien weitere Faktoren wie die Auslastung des
Stromnetzes zwischen den Zonen und der Handel mit
dem Ausland sowie die Kosten fiir den Einsatz von
konventionellen Kraftwerken den sich einstellenden
zonalen Borsenstrompreis beeinflussen.

In Ergénzung zu Abbildung 7 werden in Abbildung 9
der verbrauchsgewichtete Mittelwert aller 22 lokalen
Borsenstrompreise dem Strompreis in der einheit-
lichen Zone gegentibergestellt. Dabei werden zusétz-
lich die Jahresmittelwerte der 22 Hub-Strompreise
als Punkte dargestellt.

Modellierte Borsenstrompreise in den lokalen Preis-Hubs

im Vergleich zur einheitlichen Zone
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Abbildung 9 zeigt, dass im Mittel die Strompreise
fir die Verbraucher durch Umstellung von einer
Zone auf lokale Preise auf gleichem Niveau bleiben
wirden, auch wenn das lokale Minimum und Maxi-
mum deutlich davon abweichen kénnen - mit einer
uber die Jahre zunehmenden Streuung. Wahrend in
Abbildung 7 der Eindruck einer insgesamt preis-
senkenden Wirkung des lokalen Strompreissystems
entsteht, flielen die verbrauchsstarken Hubs im
Stden Deutschlands bei der Gewichtung starker in
die Mittelwertbildung ein. Es ist zu beachten, dass
hier zundchst nur die Borsenstrompreise betrachtet
werden, also weitere Einfliisse auf die Wirtschaft-
lichkeit, wie Redispatch-Kosten oder Engpasserldose,
nicht eingeschlossen sind. Eine Betrachtung der
Gesamtsystemkosten erfolgt in Kapitel 3.5.

Dass eine Vielzahl von Einflussgréflen den Borsen-
strompreis bestimmen, wird in Abbildung 10 deut-
lich. Hier sind die Anteile Erneuerbarer Energien am
Stromverbrauch und die Bérsenstrompreise fiir drei
ausgewahlten Stunden des Jahres 2023 fiir das lokale
Preissystem farblich dargestellt. Zudem wird in den

-> Abb. 9

2021 2022 2023

@ Knoten 1bis 22
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Borsenstrompreis-Darstellungen auch die Auslas-
tung der Transportkapazitdten zwischen den Hubs
und zum Ausland angegeben:

- Die erste ausgewahlte Stunde zeigt die in vielen
Stunden des Jahres vorliegende Situation gleicher
lokaler Strompreise in ganz Deutschland. Die
Transportkapazitidten zwischen den Hubs sind
in diesen Stunden zum Beispiel nicht vollstdndig
ausgelastet und reichen fiir eine einheitliche Bor-
senstrompreisbildung in ganz Deutschland aus.

- Das zweite, ebenfalls fir eine Vielzahl von Stunden
des Jahres repréasentative Beispiel zeigt eine Stunde
mit hohen Erneuerbaren-Anteilen in den nordlie
chen Hubs sowie punktuell stark genutzte und teils
voll ausgelasteten Transportkapazitaten. In der-
artigen Stunden stellen sich im Norden niedrigere
Borsenstrompreise als im Siiden ein.

- Die dritte dargestellte Situation tritt im Laufe
des Jahres seltener auf. Hier stellen sich im Siiden
niedrigere Borsenstrompreise als im Norden ein,
was wiederrum auf den Nutzungsgrad der Trans-
portkapazitdten, dem Strombezug aus dem Ausland
und die Kosten der Stromerzeugung in den Hubs
zurlickzufihren ist.

Abbildung 10 zeigt, dass sich je nach Wetter, Erzeu-
gung, Last sowie Im- und Exportsaldo unterschied-
liche Zonen gleicher lokaler Hub-Preise ergeben.
Wenn die lokalen Hub-Preise in einer Region oft
gleich sind, ist das ein Indikator dafir, dass sich
diese Region als Preiszone gut eignen wirde. Denn
die Abwesenheit von Netzengpéassen zwischen
Hubs spiegelt sich in gleichen Preisen der Hubs
wider. Die Ahnlichkeit der Hubpreise liefert daher
einen Indikator fiir die Giite von Preiszonenkonfi-
gurationen. Abbildung 11 zeigt die Ahnlichkeit von
lokalen Borsenstrompreisen innerhalb verschiedener
Preiszonenzuschnitte. Eine genaue Bewertung und
gegebenenfalls auch Erweiterung dieses Indikators
wird im Folgenden nicht vorgenommen, er eignet
sich aber fur weiterfithrende Analysen. Hintergrund
fir den angesetzten Indikator ist der oben genannte
Zusammenhang zwischen verfiigbaren Stromtrans-
portkapazitaten und lokalen Borsenstrompreisen.
Falls die Stromtransportkapazitidten zwischen zwei
Hubs nicht Gberlastet sind, stellt sich fiir beide Hubs

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

ein dhnlicher oder gleicher Boérsenstrompreis ein. Fiir
die Berechnung des Indikators sind die 22 Hubs zu
unterschiedlichen Konfigurationen von Preiszonen
zusammengefasst. Flir diese Zonen wurde berechnet,
wie oft die Hub-Preise innerhalb einer Zone konver-
gieren, das heildt untereinander sehr dhnlich sind. Als
Konvergenzkriterium wurde hier eine Abweichung
der Hub-Preise von bis zu plus/minus ein Euro pro
Megawattstunde vom jeweiligen Mittelwert der Hubs
je Zone festgelegt. Die Auswertung erfolgt fiir jede
Stunde. Die in Abbildung 11 gezeigte Prozentzahl gibt
an, wie oft die Hubpreise innerhalb einer Preisspanne
von plus/minus ein Euro pro Megawattstunde um
den Mittelwert der Gruppierung liegen. Fiir die
Gruppierungen wurde auf die ACER-Varianten fiir
eine, zwei, drei und finf Strompreiszonen Strom-
preiszonen innerhalb Deutschlands zuriickgegriffen.
Ein hoher Prozentsatz gibt an, dass sich die lokalen
Borsenstrompreise innerhalb der Zone nur selten
mehr als die angesetzten zu plus/minus ein Euro pro
Megawattstunde voneinander unterscheiden. Dies
weist auf einen Zonenzuschnitt hin, der fiir ein zona-
les Strompreissystem geeignet ist. Der umgekehrte
Fall von niedrigen Prozentsétzen (also wenig Stunden,
in denen die Hub-Borsenstrompreise innerhalb der
Preisspanne um den Mittelwert der Gruppierung
liegen) ldsst auf einen zu groflen Zonenzuschnitt
schliefen. Die Hub-Preise innerhalb der Zone
wei-chen hier hdufiger voneinander ab, was fiir

eine Verkleinerung des Zonenzuschnitts spricht.

Die Konfiguration mit zwei Preiszonen weist relativ
niedrige Prozentsatze von 20 Prozent und 29 Prozent
fir das Jahr 2023 auf (Abbildung 11 links). Das spricht
beispielsweise dafiir, dass innerhalb dieser Zonen
weiterhin erhebliche Netzengpasse auftreten und die
Preise an den Hubs mit unterschiedlichem Erzeu-
gungs- und Verbrauchscharakteristiken sich inner-
halb der Zonen nur selten untereinander angleichen.
Die auch in Abbildung 11 gezeigten Zonenaufteilun-
gen mit bis zu fiinf Gebotszonen zeigen deutlich, dass
die Zeitanteile mit konvergierenden Hub-Preisen
umso hoher ausfallen, je kleiner die Zonen zur Grup-
pierung der Hubs sind. Die ndrdlichste Zone in der
Finf-Zonen-Variante zeigt durch die engere Strom-
marktanbindung an Skandinavien und der Dominanz
von Windkraft deutlich homogenere Hub-Preise als
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Lokale Strompreise und Auslastung der Transportkapazitaten - Abb. 10
in drei unterschiedlichen Stunden 2023

Strompreis und Netzauslastung Anteil Erneuerbare am Stromverbrauch
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alle anderen Zonen und sticht dadurch heraus. 2019. Hier wird der zunehmende EE-Ausbau bei zu
In der Finf-Zonen-Aufteilung wird zudem deutlich, langsamen Netzausbau und daraus resultierenden
dass die stiddeutsche und die ostdeutsche Zone zu héufigeren Netzengpédssen deutlich.

heterogen und damit zu grof bleibt: Die Preise kon-

vergieren 2023 nur in 20 Prozent beziehungsweise Eine vergleichbare Auswertung der Ahnlichkeit der
30 Prozent der Zeit, im Rest des Jahres treten Netz- lokalen Borsenstrompreise ist in Abbildung 35 im
engpésse innerhalb dieser Zonen auf. Der Vergleich Anhang gegeben, allerdings mit dem Unterschied,
der unterschiedlichen Jahre zeigt, dass die lokalen dass hier alle 22 Hubs miteinander in Matrixform
Borsenstrompreise im Jahr 2023 deutlich seltener verglichen werden.

in den definierten Zonen konvergieren als im Jahr

Strompreiskonvergenz: Anteil der Stunden im Jahr, in denen die Preise der > Abb. 11
modellierten Hubs innerhalb einer Zone bis auf +/-1 EUR pro MWh Ubereinstimmen
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3.1.2 Zeitliche Auswertung der Strompreise
und Strompreisdifferenzen

Die bisher vorgenommenen rdumlichen Analysen
werden im Folgenden um Auswertungen des zeitli-
chen Verlaufs der Bérsenstrompreise ergénzt.

Abbildung 12 zeigt die Jahresdauerlinien der model-
lierten lokalen und der zonalen Boérsenstrompreise.
Hervorgehoben sind Hubs, die ein besonders

Jahresdauerlinien der Bérsenstrompreise in den drei Zonen

und in ausgewahlten lokalen Preis-Hubs

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

auffalliges Verhalten mit Fokus auf 2023 haben
(siehe Abbildung 6):

- Hub 1 (Nord-Ost-See) und Hub 4 (Ostsee)
weisen neben anderen Hubs ein niedriges
Preisniveau auf und gleichzeitig haufig
niedrige Preis-Spreads innerhalb eines Tages.

- Hub 19 (Oberfranken) dient als Maf fiir das
mittlere Verhalten der Gbrigen Hubs sowohl
hinsichtlich Preisniveau und Preis-Spread.

- Abb. 12
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- Hub 16 (Eifel, Saar, Pfalz) weist ein hohes Preis-
niveau auf und hdufig Stunden mit hohen
Preis-Spreads.

- Hub 20 (Bodensee) weist ein hohes Preisniveau
auf, aber hdufig Stunden mit niedrigen
Preis-Spreads.

An den Jahresdauerlinien lassen sich die Anzahl

an Stunden mit negativen Borsenstrompreisen

und der niedrigste Borsenstrompreis des jeweiligen
Jahres nur ungefahr ablesen. Die genauen Werte
sind Tabelle 13 und 14 im Anhang gegeben.

Fiir beide gezeigten Jahre wird deutlich, dass die
Unterschiede zwischen dem Borsenstrompreis

mit einer Preiszone und den einzelnen Preisen in
drei Zonen im Falle der simulierten ACER-Strom-
preiszonenteilung gering sind. Im Gegensatz dazu
ist die Charakteristik der Strompreise zwischen
den einzelnen Hubs im lokalen System deutlich
heterogener. Anzumerken ist, dass das Strompreis-
niveau im Jahr 2023 generell deutlich héher ist, was
den direkten Vergleich zwischen den dargestellten
Jahren 2019 und 2023 erschwert.

Die Jahresdauerlinien enthalten aufgrund ihrer
Sortierung keine Information iber die zeitliche
Abfolge der Borsenstrompreise. Im Gegensatz

hierzu bietet Abbildung 13 eine Ubersicht zu den
Preisunterschieden im Laufe eines Tages. Dargestellt
sind Haufigkeitsverteilungen von Borsenstrompreis-
Spreads, welche als die mittlere Differenz der ,billigs-
ten" und der ,teuersten’ zwolf Stunden eines jeden
Tages errechnet wurden. Das ermdglich einerseits
eine Einschétzung zum Flexibilitdtsbedarf und
anderseits zu den Investitionsanreizen aus einer
Anderung das Marktdesigns fiir zukiinftig bendtigte
Flexibilitaten.

Durch den Vergleich der Jahre 2019 und 2023 wird
die deutliche Zunahme von Preis-Spreads tiber

30 Euro pro Megawattstunde und die Abnahme von
Preis-Spreads unter 5 Euro pro Megawattstunde

im Jahr 2023 deutlich. Dies ist vornehmlich dem im
Jahr 2023 deutlich hoheren Anteil der Erneuerbaren
Energien zuzuschreiben; das absolut im Jahr 2023
héhere Preisniveau aufgrund héherer Brennstoft-
preise spielt hier aber auch eine Rolle.

Haufigkeit groRer und kleiner Preisspreads 2019 und 2023

- Abb. 13
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Tagesverlauf des durchschnittlichen Bérsenstrompreises - Abb. 14
Lokale Preise Drei Zonen
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In Hinblick auf die Preis-Spreads innerhalb eines
Tages wird deutlich, dass hohe Preis-Spreads in der
einheitlichen Zone besonders haufig auftreten. Eine
zonale Aufteilung vermindert die Haufigkeit hoher
Preis-Spreads moderat. Lokale Preise wirken lokal
sehr unterschiedlich: Teilweise steigen die Preis-
Spreads (tendenziell im Norden), teilweise sinken sie
(tendenziell im Stiden). Festzustellen ist zudem, dass
2023 durch den hoheren Anteil der Erneuerbaren
bei steigenden Netzengpéssen auch lokal 6fter hohe
Preis-Spreads auftreten.

Dies lasst sich so interpretieren, dass sich die Preis-
extreme durch die Abbildung der Netzengpéasse im
Borsenstrompreis nicht immer auf ganz Deutschland
ausbreiten konnen. Niedrige Bérsenstrompreise im
Norden durch Windenergie bleiben am Netzengpass
héngen und verbreiten sich nicht tiber ganz Deutsch-
land. Auch hohe Bérsenstrompreise bedingt durch den
Einsatz von Spitzenlastkraftwerken kdnnen teilweise
nur lokal auftreten, falls das Netz in dieser Situation
keinen Stromtransport und damit Preisangleichung
zwischen Hubs ermoglicht. Die Anreize fiir Flexibili-
tatsbereitstellung sind in der Konsequenz regional
differenzierter (siehe Abschnitt 3.3.2 und 3.3.3).

Zur Uberpriifung, wann Preise konvergieren, wann
sie unterschiedlich sind und zwischen welchen Hubs
in welchem MafRe, sind in Abbildung 14 die Abwei-
chungen der Monats- und Tagesmittelwerte einiger
ausgewdhlter lokaler und der zonalen Bérsenstrom-
preise vom mittleren modellierten Bérsenstrompreis
mit einer Preiszone dargestellt. Die tagezeitlichen
Abweichungen zeigen sich als ein Wellenmuster mit
zwei Talern und Spitzen am Tag. Die Téler liegen bei
etwa 7 und 18 Uhr, die Spitzen bei circa 1 und 12 Uhr.
Hub 20 (Bodensee) und Zone 3 (Stiddeutschland)
weist in den Nacht- und Mittagsstunden beispiels-
weise im Mittel hohere Borsenstrompreise als die
Einheitsstrompreiszone auf. Die Zone 4 (Ostsee) weist
2023 niedrigere Preise am Mittag auf (bedingt durch
den Zubau von Freifldchen-Photovoltaik in den ver-
gangenen Jahren) Die Bérsenstrompreise von Zone 1
und 2 liegen im Mittel fiir (nahezu) alle Stunden des
Tages unter denen der Einheitsstrompreiszone, die
von Zone 3 dartber.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Hinsichtlich des saisonalen Verlaufs sind keine ein-
deutigen Muster zu erkennen, insbesondere wenn die
Jahre miteinander verglichen werden.

3.2 Strompreisanreize fur Verbraucher,
Erzeuger und Flexibilitat

3.2.1 Strompreisunterschiede fir inflexible
Verbraucher

Strompreisunterschiede wirken technologie-
beziehungsweise sektorbezogen verschieden und
werden im Folgenden exemplarisch fiir représen-
tative Verbrauchstypen bewertet werden. Dafiir wer-
den die Strompreise fiir unterschiedliche inflexible
Verbraucher (Status heute) an jedem Hub ausge-
wertet. Warmepumpen und E-Pkw kénnen dabei
sowohl inflexibel als auch flexibel betrieben werden.
Fir flexible Verbraucher erfolgt die Analyse in
Abschnitt 3.3.3. Abbildung 15 zeigt die Beschaffungs-
strompreise fiir verschiedene Verbrauchergruppen je
Hub (oben) und je Zonen (unten). Redispatch-Kosten,
Engpassrenten, Hedging-Kosten und Marktmacht
werden hierbei nicht berticksichtigt, es handelt sich
rein um eine Auswertung des jeweiligen Borsen-
strompreises und Lastprofils. Fiir die hier analysier-
ten inflexiblen Verbraucher wird angenommen, dass
diese ihren Strombedarf zeitlich nicht verschieben
konnen und somit den Bérsenstrompreis zahlen
missen, der sich fir die Verbrauchsstunden einge-
stellt hat. Daher gibt es deutliche Parallelen zwischen
den rdumlichen Verteilungsmustern in Abbildung 15
und Abbildung 7 beziehungsweise Abbildung 8. Die
inflexiblen Stromverbraucher in den nérdlichen Hubs
beziehungsweise Zonen profitieren im Jahr 2023 von
bis zu 30 Prozent niedrigeren Beschaffungskosten
an den Strombdrsen im Vergleich zur einheitlichen
Preiszone, wahrend inflexible Stromverbraucher in
den stidlichen Hubs beziehungsweise der siidlichen
Zone bis zu acht Prozent hohere Preise im Jahr 2023
an den Stromborsen zahlen missen (Tabelle 3). Die
rdumlichen Preismuster der betrachteten inflexiblen
Stromverbraucher (Haushalte, Gewerbe, Industrie,
Warmepumpen und Elektroautos) dhneln sich sehr.
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Beschaffungsstrompreise fur inflexible Verbraucher in den - Abb. 15
drei Zonen und in den 22 lokalen Preis-Hubs

Haushalte Industrie Warmepumpen Elektroautos
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— Interkonnektoren @ Beschaffungsstrompreis [EUR/MWH] " 30-120 [EUR/MWh]

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)

43



Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Tabelle 3 fasst die Strompreisabweichungen in (verbrauchsgewichteter Mittelwert) mit minus
Prozent und Eurocent (ct/kWh) fiir die Zonen und drei Prozent bis minus vier Prozent fur Haushalte,

als Minimum, Mittelwert und Maximum fiir die Hubs Gewerbe und Industrie um vier bis drei ct/kWh,
zusammen. Die lokalen Beschaffungsstrompreise also geringfiigig, unten den Strompreisen mit einer
liegen 2023 im deutschlandweiten Mittel Preiszone. Fiir Warmepumpen und Elektroautos sind
Anderung der Borsenstrompreise fur inflexible Verbraucher im Vergleich - Tabelle 3

zum Mittelwert der einheitlichen Preiszone

Zone 1 Zonen 2 | Zone 3 | Lokales Verbrauchsgewichteter | Lokales
Minimum lokaler Mittelwert Maximum

Mittlere Strompreisanderung

e e 58  -48 2,8 17,0 -0,7 9,0
e erPretsandering 59 .53 2,1 15,9 -0,9 8,6
mgﬁls{seSEcor/‘?]mpreisénderung 5,9 53 13 14,9 14 8.3
mg;‘ﬁre%ﬁ%%”;ﬁrﬁ/ﬁéndemng 69 57 3,1 -20,5 -0,8 7,5
gg‘;i‘?g‘;g}g@”ﬁ%‘aisande"’”g 68 58 1,9 -18,7 1,8 7,6
aueesionyestgens o3 o2 o1 s
st o5 op o1 o
o shea omPrelsanderung. g5 .33 6,3 31,2 3,5 8,2
g;wg:gesftﬂ/g]mprei"‘é”der”r‘g 60 34 5,9 -28,4 -3,1 8,5
mgﬁls{ﬁeSE%mpreisénderung 6,5 37 44 29,1 39 72
wg‘;‘iﬁ’;ﬁﬂ%@ﬁrﬁ/ﬁé”dewng 43 14 7,8 32,2 1,8 12,7
Hektoormprelsanderung g3 .37 6,0 296 3,3 8,3
e Sionpeens | o5 o1 os
Mittlere Strompreisanderung 0,7 0,4 0.6 3.1 03 0.9

Elektroautos [ct/kWh]

Fraunhofer IEE (2024). Redispatch-Kosten, Engpassrenten, Hedging-Kosten und Marktmacht werden hier nicht bertcksichtigt.
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die Effekte vergleichbar, wobei Elektroautos durch
ihr Verbrauchsprofil grundsétzlich etwas giinstigere
Strombezugskosten aufweisen als Warmepumpen.

3.2.2 Strompreisunterschiede fir bestehende
Stromerzeuger und Pumpspeicher

Im Folgenden werden die Rickwirkungen zonaler
und lokaler Strompreise fiir bestehende Kraftwerke,
Erneuerbare-Energien-Anlagen und Pumpspeicher

Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken in Stddeutschland (Wehr) und

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

analysiert. Fiir thermische Kraftwerke (Kohlekraft-
werke, Gaskraftwerke) werden hierbei nur groRRe
Anlagen ohne KWK analysiert.

Denn die Einfiihrung eines lokalen oder zonalen
Strommarktdesigns hétte auf die Erlose der Strom-
erzeuger und Speicherbetreiber grofle Auswirkungen.
Am Beispiel der Pumpspeicher kann der den lokalen
Erlésen und damit auch den Netzengpéssen ange-
passte Betrieb gut veranschaulicht werden. Abbil-
dung 16 zeigt einen exemplarischen Wochenverlauf

> Abb. 16

Ostdeutschland (Schwarza/Goldisthal) in einer Dezemberwoche 2023
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des Einsatzes von Pumpspeichern in Stiddeutschland
(Wehr) und Ostdeutschland (Schwarza/Goldisthal).
Im lokalen Strommarktdesign richten Speicher ihren
Pumpbetrieb danach aus, ob der glinstige Strom aus
Erneuerbaren Energien lokal, also vor dem poten-
ziellen Netzengpass, verfiigbar ist. Der von einem
deutschlandweit einheitlichen Strompreis getrie-
bene Pumpspeichereinsatz berticksichtigt hingegen
Netzengpésse nicht und kann diese sogar verstarken.
Wie in Abbildung 16 ersichtlich, ergeben sich fiir

das stidlich gelegene Pumpspeicherkraft Wehr am
zweiten und dritten dargestellten Tag viele Stunden
mit Strombezug bzw. Einspeicherung im Strommarkt
mit einer Preiszone, wihrend im lokalen System

der Speicher nicht genutzt wird oder in einzelnen
Stunden sogar Strom in das Netz einspeist: Im lokalen
System ist der giinstige Strom nicht vor Ort verfiig-
bar, es wird vielmehr Stromerzeugung aus regelbaren
Anlagen benotigt. Im System mit einer Preiszone
nutzt das Pumpspeicherkraftwerk gtinstige Preise
weiter entfernt liegender Erneuerbare-Energien-
Anlagen und der Pumpbetrieb kann moglicherweise
Netzengpésse verursachen. Fiir das ostlich gelegene
Pumpspeicherkraftwerk Schwarza/Goldisthal fallt
am ersten Tag der frithere Einsatzbeginn im Strom-
marktdesign mit einer Zone auf. Im System mit drei
Zonen ist bemerkenswert, dass der fiir eine verbes-
serte Netzauslastung zu frithe Einsatzbeginn nicht
mehr auftritt. Allerdings ergeben sich in den Folge-
tagen sehr viele zusatzliche Lastwechsel, die gemal
des lokalen Preissignals in dieser Haufigkeit nicht
sinnvoll sind. Fir beide Standorte Schwarza/Goldis-
thal und Wehr gibt es mehrere Stunden, in denen

der zonale Pumpspeichereinsatz dem Einsatz in der
einheitlichen Strompreiszone, aber auch im lokalen
System nicht entspricht. In diesen Phasen kénnen sie
bestehende Netzengpésse gar noch vergrofiern, weil
sie Giber den Strompreis ein Signal fiir ein- oder aus-
zuspeichernde Strommengen erhalten, diese Mengen
aber in der Realitdt hinter einem Netzengpass liegen.

Die Stromerzeugung sowohl von Kohle- und Gas-
kraftwerken als auch von Windkraft- und Solaran-
lagen wird durch den Wechsel von einer auf mehrere
Preiszonen oder auf lokale Strompreise ebenfalls
stark beeinflusst. Im lokalen Preissystem erfolgt die
Erzeugung nur dort, wo lokal der Preis hoch genug

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

ist. Fir Erneuerbare Energien bedeutet das: Nur
wenn der Strom tiber das Netz auch eine Nachfrage
erreicht, wird der Strom aus Erneuerbaren Energien
auch eingespeist, andernfalls wird er marktbedingt
(bei negativen Preisen) abgeregelt.

Abbildung 17 zeigt die Anderung der Erlése an den
Stromboérsen fiir Stromerzeuger im Vergleich zur ein-
heitlichen Preiszone. In nordlichen Hubs und Zonen
fallen aufgrund der niedrigeren Boérsenstrompreise
die Erlose fiir Stromerzeuger in der Regel niedriger
im Vergleich zur einheitlichen Strompreiszone aus.
In stidlichen Hubs beziehungsweise in der stidlichen
Zone ist es umgekehrt. Stromerzeuger konnen hier
im Mittel mit héheren Erlosen an den Stromborsen
rechnen. Die rdumlichen Erlésmuster in Abbildung 17
folgen somit wieder denen der Jahresmittelwerte der
Borsenstrompreise aus Abbildung 7 beziehungs-
weise Abbildung 8, es zeigen sich dennoch erhebliche
Unterschiede je Technologie.

Fiir Windenergie an Land ergeben sich deutliche
Erloseinbuflen in den nérdlichen Zonen und Hubs.
2019 waéren im lokalen System bis zu 31 Prozent
geringere Erldse, 2023 bis zu 55 Prozent geringere
Erlése an der Strombérse angefallen. Der lokal sehr
hohe Anteil der Windenergie fiihrt zu einen starken
Merit-Order-Effekt, also starker Reduktion des
Borsenpreises bei Windstromerzeugung: Aufgrund
fehlender Transportkapazitat steht der Windstrom-
erzeugung eine zu geringe lokale Nachfrage gegen-
iber und der Wert (Markwert) des Windstroms ist
demnach hier gering. Im Gegenzug dazu gébe es im
lokalen System in stidlichen Hubs bis zu 15 Prozent
mehr Erlésmoglichkeiten fiir Onshore-Windenergie
an der Stromborse. Das verhilt sich naturgemaf
anders flr Offshore-Windenergie. Da es Offshore-
Windenergie nur im Norden gibt, wo die Borsen-
strompreise durch ein Strompreiszonensplitting im
Mittel sinken, erfdhrt Offshore-Windenergie im
Gegensatz zu den Uibrigen Erzeugungstechnologien
im Mittel ausschlieRlich ErldseinbufRen.

Fiir Photovoltaikanlagen ergeben sich Erléseinbullen
in den nordlichen Zonen und Hubs, die geringer als
die fiir Onshore-Windenergie ausfallen. Die Erlés-
Zunahmen in der stidlichen Zone beziehungsweise
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Veranderung der Erlése je Anlage gegenuber der einheitlichen Zone 2023 [%)]

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

- Abb. 17
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den stidlichen Hubs liegen in einer mit der Onshore-
Windenergie vergleichbaren GrofRenordnung. Wer-
den die Jahre 2019 und 2023 verglichen, zeigt sich,
dass die Anzahl von Hubs mit PV-Erloseinbulien

von Norden nach Stiden zunimmt. Fiir den Zubau
von Photovoltaik und Onshore-Windenergieanlagen
konnten die lokal oder zonal unterschiedlichen Erlos-
potenziale Anreize fiir die Standortwahl darstellen.

Fir Gaskraftwerke ohne KWK ergibt sich ein hete-
rogenes Bild. Insbesondere fallen deutliche Unter-
schiede beim Vergleich des Jahres 2019 mit 2023 auf,
die sich auf zum Teil geringe Nutzungsstunden sowie
sehr unterschiedliche Gaspreisniveaus in den beiden
Jahren zuriickfiihren lassen. Das lokale System bietet
tiir die untersuchten Jahre somit kein eindeutiges

Signal fiir eine netzdienliche Standortwahl von
neuen Gaskraftwerken. Die Tendenz von hoheren
Erlospotenzialen im Stidosten (Bayern) und geringe-
ren Erlésméglichkeiten im Norden l&sst sich jedoch
anhand der Ergebnisse feststellen.

Die Wirtschaftlichkeit des Betriebs von Kohlekraft-
werken verringert sich ebenfalls im Norden. Mit drei
Preiszonen wére der Erlos im Jahr 2023 den beiden
nordlichen Zonen um fiinf Prozent beziehungsweise
drei Prozent gesunken, im lokalen System sind hier-
von insbesondere der Knoten ,Nordsee-West" mit
circa 22 Prozent und der Knoten ,Ostsee” mit circa
20 Prozent Erloseinbulien am Strommarkt betrof-
fen. Daraus lésst sich schlussfolgern, dass nur fiir
Kohlekraftwerke in Norddeutschland ein Anreiz zur
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- Abb. 17a
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vorzeitigen Stilllegung bei Einfiihrung eines
zonalen oder lokalen Strompreissystems besteht.
Fir Braunkohlekraftwerke im Mitteldeutschen
Revier, Rheinischen Revier und Lausitzer Revier
liegen die Erldsénderungen bei Einfiihrung eines
lokalen Strompreissystems zwischen minus neun
(Lausitzer Revier 2019) bis plus acht Prozent
(Rheinischer Revier 2023).

Tabelle 4 fasst die Erlésénderungen im zonalen und
lokalen System fiir die Stromerzeuger sowie fiir zwei
ausgewdhlte Pumpspeicherkraftwerke (PSW) im
Vergleich zusammen. Dabei sind das Minimum, der
erzeugungsgewichtete Mittelwert und das Maximum

tiir die lokalen Hub-Preise angegeben. Bei den aus-
gewahlten Pumpspeicherkraftwerken handelt es sich
um die beiden oben beschriebenen Pumpspeicher-
werke Schwarza/Goldisthal in Zone 2 (Nord-Ost)
beziehungsweise Hub 14 (Thiringer Wald) sowie um
Wehr in Zone 3 (Stid) beziehungsweise Hub 20
(Bodensee). Beide Speicher weisen eine grofRe
Leistungsklasse und ein relativ hohes Verhéltnis
von SpeichergréfRe und Turbinenleistung von circa
8,1 beziehungsweise 6,7 Stunden auf und lassen sich
damit von Batteriespeichern in ihrem Einsatzgebiet
unterscheiden, die eine geringe Leistung je Anlage
sowie geringe Speichertiefe aufweisen. Bei Pump-
speichern ist zudem anzumerken, dass die

48



Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Erlésanderung fur Stromerzeuger in drei Zonen und lokalen Preis-Hubs - Tabelle 41
im Vergleich zur einheitlichen Zone 2019

2019 Zone 1 Zone 2 Zone 3 Lokales Verbrauchs- Lokales
Minimum gewichteter Maximum
lokaler
Mittelwert

Mittlere Erlésanderung fiir Erzeuger in [%] und [Mio. EUR] in Klammern dahinter

Kohlekraftwerke 17 106,5) -10,2(-227,2) -0,7(-17,1) -389(747) -1,6(-123)  21,5(14,1)

ohne KWK

Gaskraftwerke

ohne KWK -11,3(:353)  -20(-7,4) 54(19.1)  -78,7(-6,6) 0,1(1,1) 51,1(10,0)
Onshore-Windkraft  -12,9 (-210,7) -10,4(-107,1) 6,9 (50,9)  -30,9 (-156,5) -0,4(-10,5) 14,8 (16,5)
Offshore-windkraft = -8,9 (-69,9)  -7.4 (-8,4) 0(0) -25,1(-120,4)  -1,9(-7,6) -15,9 (0,0)
PV 3,1(-10,8)  -4,4(-16,8) 3,1(26,1)  -6,8(-4,1) 3,3(3,8) 16 (25,1)
PSW Wehr 0,0 (0,0) 0,0 (0,0) -40,3(-3,2)  -46,8(-3,8) 0,0 (0,0) 0,0 (0,0)
P 0,0 (0,0) 15,0 (1,4) 00(0,00  -29,1(-27)  0,0(0,0) 0,0 (0,0)

Schwarza/Goldisthal

Mittlere Anderung der Barsenstrompreise fiir Erzeuger in [EUR/MWh]

Kohlekraftwerke

ohne KWK A -4.4 -0,3 -27,7 -1,0 8,2
Gaskraftwerke

ohne KWK -5,0 -10,3 2,1 -166,7 -2,1 15,5
Onshore-Windkraft  -4,2 -3,4 2,3 -10,4 -0,1 5,0
Offshore-Windkraft  -3,1 -2,7 -8,8 -0,7 -5,6
PV -1,1 -1,6 1,1 -2,4 1.1 5,6
PSW Wehr

[EUR/MW] 0,0 0,0 -8.158,1 -9.470,3 0,0 0,0
PSW

Schwarza/Goldisthal 0,0 3.343,2 0,0 -6.302,8 0,0 0,0
[EUR/MW]

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Lokale PSW-Werte referenzieren Hub-Preis des jeweiligen Standortes.

vereinfachte Betrachtung der Spotmarkterldse die Borsenstrompreis-Spreads tiber 15 Euro pro Mega-
realen Erlospotenziale insbesondere am Intraday- wattstunde (2019) beziehungsweise tiber 30 Euro
und Regelleistungsmarkt unterschétzt. pro Megawattstunde (2023) in ihren Hubs erklarbar
(siehe Hub 20, Bodensee, in Abbildung 13). Fiir das
In Tabelle 4 ist erneut ersichtlich, dass die Strom- zonale System ergeben sich zumindest fiir das Pump-
erzeuger in Zonen beziehungsweise Hubs mit hohe- speicherwerk Schwarza/Goldisthal Erldsgewinne.
ren mittleren Strompreisen tendenziell hohere Profite  Der Grund hierfir liegt im Vorteil der kontinuierli-
an den Borsen erzielen als in der heutigen deutsch- chen Optimierung von acht Stunden Speicherbecken
luxemburgischen Preiszone. gegentlber den abstrakt ermittelten téglichen Zwolf-
Stunden-Preis-Spread (siehe Zone 2, Nord-Ost, in
Fir die Pumpspeicherkraftwerke fallt auf, dass sie Abbildung 13). Fir den stidlicheren Pumpspeicher
im lokalen System im Vergleich zur einheitlichen verschlechtern sich aber auch hier die Erléspoten-
Zone mit Erléseinbuflen zu rechnen haben. Das ist ziale. Die Anderungen der mittleren Bérsenstrom-
vor dem Hintergrund der tendenziell selteneren preise fr Erzeuger in Euro pro Megawattstunde
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Erlésanderung fur Stromerzeuger in drei Zonen und lokalen Preis-Hubs
im Vergleich zur einheitlichen Zone 2023

-
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- Tabelle 4.2

Lokales
Maximum

Verbrauchs-
gewichteter
lokaler
Mittelwert

Lokales Mini-
mum

Mittlere Erlésanderung fiir Erzeuger in [%] und [Mio. EUR] in Klammern dahinter

Kohlekraftwerke

ohne KWK -5,2 (-88,2) -2,8(-138,1)
Gaskraftwerke

ohne KWK 1,3(11,3) 96,0 (26,6)
Onshore Wind -20,0 (-870,0) -9,2(-267,3)
Offshore Wind -15,0(-316,2) | -5,4 (-21,2)
PV -3,1(-30,5) -4,1 (-53,7)
PSW Wehr 0,0 (0) 0,0 (0,0)
e 0,0 (0) 24,0 (9,0)

Schwarza/Goldisthal

11,7 (487,3) -22,2(-86,8) 0,2 (12,4) 24,0 (225,8)
25,3(273,7) -8.2(-34.3)  17,2(9,7) 43,8 (81,6)
6,6 (153,1)  -55,5(-728,1) -7,3(-72,6)  14.2(76,9)
0,0 (0,0) -52,0 (-691,6)  -41,9(-50,3) | -30,0(0,0)
7.1(177,3)  -24,3(-56,2)  -3,7 (-4,1) 9,5 (42,8)
-24,8(-8,1) | -29,8(-9,7) 0,0 (0,0) 0,0 (0,0)
0,0 (0,0) -6(-2,2) 0,0 (0,0) 0,0 (0,0)

Mittlere Anderung der Barsenstrompreise fiir Erzeuger in [EUR/MWh]

Kohlekraftwerke

ohne KWK =20 S
Gaskraftwerke

ohne KWK 1.5 3.6
Onshore Wind -15,9 -7.7
Offshore Wind -12,9 -4,9
PV -2,5 -3,3
PSW Wehr

[EUR/MW] 0.0 0.0
PSW

Schwarza/Goldisthal 0,0 21.120,7
[EUR/MW]

12,0 =255 =2, 24,7
23,5 -10,4 15,1 36,2
5,6 -46,2 -6,1 12,2
-46,9 -37,7 -28,0
5,6 -20,7 -3,0 7,6
-20.380,0 -24.338,1 0,0 0,0
0,0 -3.564,4 0,0 0,0

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Lokale PSW-Werte referenzieren Hub-Preis des jeweiligen Standortes.

(unterer Teil von Tabelle 4) sind im Gegensatz zu den
Borsenstrompreis-Spreads fir die Pumpspeicher-
kraftwerke wenig aussagekraftig, da diese gezielt auf

Preisschwankungen innerhalb eines Tages reagieren.

Trotz der im Mittel niedrigeren absoluten Preise in
Zone 2 (Std-Ost) erzielt das Pumpspeicherkraftwerk
Schwarza/Goldisthal im zonalen System hohere
Gewinne. Pumpspeicherkraftwerke sind insofern
auch als flexible Stromerzeuger aufzufassen, die

im nédchsten Kapitel (3.3.3) untersucht werden.

Tabelle 4 ist zudem zu entnehmen, dass die Gesamt-
erlése fiir Erneuerbare Energien bei einem Ubergang
zu zonalen und lokalen Preisen stark abnehmen -
insbesondere fiir Windenergie. 2023 betrégt der
Erlésriickgang fiir Wind- und Solaranlagen inklu-
sive Entschédigung fiir Abregelungen insgesamt

1,1 Milliarden Euro in der Drei-Zonen-Variante

und 4,2 Milliarden Euro im lokalen Preissystem. In
Abschnitt 3.6.2 erfolgt eine gemeinsame Betrachtung
dieses Effekts im Zusammenhang mit den anderen
Verteilungseffekten in Form einer Diskussion der
Gesamtsystemkosten.
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3.2.3 Flexibilitatsanreize aus regionalen Elektrolyseure, Luftwarmepumpen und Elektroautos®
Borsenstrompreisen als flexible Verbraucher und Grof3batterien sowie
PV-Heimspeichersysteme als Speicher betrachtet.
Grundsatzliche Einordnung und

methodische Hinweise Zur Ermittlung der Auswirkung von zonalem und
lokalem Preissystem werden Wirtschaftlichkeits-
Vergleichbar mit den Pumpspeicherkraftwerken berechnungen fir diese flexiblen Verbraucher

konnen flexible Stromerzeuger, -verbraucher
und -speicher auf Bérsenstrompreisschwankun-
gen reagieren. Als derartige Flexibilitdtsanbieter e

] ] ) 32 Elektroautos werden als Teilnehmer am Lastmanagement, nicht
oder Flexibilitdtsoptionen werden im Folgenden jedoch an der Netzeinspeisung (Vehicle to grid) aufgefasst.

Mittlere Strommarkterlése bzw. Stromverbrauchskosten fur Flexibilitatsoptionen > Tab. 5

Eine Zone 1 Zone 2 Zone 3 Verbrauchs- | Lokales
Zone Minimum | gewichteter | Maximum
lokaler
Mittelwert

2019

Elektrolyse 3.000 h/a [%] 0 71 39 -97 -206 -53 733
Luft-WP flexibel [%] 0 18 51 -94 -44 -12 50
BEV flexibel [%] 0 9 8 -13 -35 -7 B8
Grol3batteriespeicher [%] 0 -20 -18 -33 -54 -34 -4
PV-Heimspeicher [%] 0 4 -11 -26 -43 -17 53
Elektrolyse 3.000 h/a

[EUR/MW] 1.466 2.511 2.038 46 -1.550 695 12.203
Luft-WP flexibel [EUR/MW]  -18.520 -15.214 -8.989 -35.927 -26.660 -20.662 -9.205
BEV flexibel [EUR/MW] -34.703 -31.451 -32.099 -39.163 -46.699 -37.245 -23.190
GroRbatteriespeicher

[EUR/MW] 18.100 14.395 14.807 12.195 8.358 12.034 17.460
PV-Heimspeicher [EUR/MW]  4.416 4.613 3.944 3.271 2.508 3.668 6.742
Elektrolyse 3.000 h/a [%] 0 -165 45 -244 -878 -353 860
Luft-WP flexibel [%] 0 13 49 -16 -52 -16 69
BEV flexibel [%] 0 18 11 -21 -38 3 96
Grofl3batteriespeicher [%)] 0 -10 -11 -22 -31 -15 40
PV-Heimspeicher [%] 0 4 7 -24 -41 -13 64
Elektrolyse 3.000 h/a

[EUR/MW] 4.099 -2.667 5.934 -5.883 -31.880 -10.386 39.367
Luft-WP flexibel [EUR/MW]  -42.705  -37.253  -21.776  -49.658  -65.012  -49.683 -13.137
BEV flexibel [EUR/MW] -75.265 -6.1734 -67.239 -91.286 -10.3643 -73.224 -3.067
Grol3batteriespeicher

[EUR/MW] 61.989 55.841 55.470 48.165 42.630 52.906 86.824
PV-Heimspeicher [EUR/MW] 14.108 14.678 15.105 10.729 8.310 12.341 23.092

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)
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und die Batteriespeicher vorgenommen. In der
Interpretation ist zu beachten, dass diese auf den
Day-Ahead-Markt beschréankt sind. In der Reali-
tat werden Speicher- und Flexibilitatserlose ver-
mutlich auch mittelfristig zu einem erheblichen Teil
aus dem Intraday- und Regelleistungsmarkt erzielt
werden. Nichtsdestotrotz besteht eine grundsétzliche
Korrelation des Preisniveaus und der Preisverldufe
zwischen Intraday - und Day-Ahead - Marktprei-
sen. Entsprechend kann aus den folgenden Analy-
sen nicht die absolute Hohe der Erlose fiir Speicher
ermittelt werden, sondern nur der relative Einfluss
einer Marktdesignédnderung auf diese Erldse. Grof3-
batteriespeicher und Heimspeicher werden in der
Modellierung mit einem Kapazitédts-/Leistungsver-
héltnis von zwei Stunden berticksichtigt. Gegenwar-
tige Grof3batterieprojekte hatten in den vergangenen
Jahren in der Regel eine geringere Speicherkapazitit
und orientierten sich dabei eher an den Anforderun-
gen des Regelleistungsmarktes. Der Fokus in dieser
Studie liegt allerding auf dem Day-Ahead-Markt
und hier ist eine hohere Speicherkapazitét sinnvoll.
Aufgrund der steigenden Attraktivitat des Intraday -
Marktes werden derzeit tatsdchlich auch groliere
Kapazitaten hdufiger. Auch fiir Heimspeicher ist in
den letzten Jahren ein Anstieg auf ein Verhéltnis von
zwei Stunden festzustellen. Die modellierte Ver-
marktung freier PV-Heimspeicher-Kapazitidten an
der Stromborse erfolgt nachrangig zum Eigenstrom-
betrieb. Der Unterschied zu den Grof3batterien im
Modell liegt also an der saisonalen Verfligbarkeit fiir
den Strommarkt: PV-Heimspeicher sind vornehm-
lich an Tagen mit wenig Solarstromerzeugung und
damit insbesondere im Herbst und Winter fiir die
Vermarktung am Strommarkt verfiigbar.

Wirtschaftlichkeit von flexiblen Verbrauchern,
Batteriespeichern und Elektrolyseuren

Abbildung 18 und Tabelle 5 zeigen die Anderung

der mittleren lokalen und zonalen Strompreise fiir
Flexibilitaten im Vergleich zum Strompreis in der
einheitlichen Preiszone. Die verwendeten Vorzeichen
der Prozentwerte in Abbildung 18 und im oberen Teil
der Tabelle 5 geben an, ob sich die Erldse oder Kosten
fiir die Flexibilitaten durch die Marktdesigndnderung

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

verbessert oder verschlechtert. Ein positives Vorzei-
chen bedeutet demnach fiir flexible Verbraucher im
Mittel geringere Borsenstrompreise und fiir Batterie-
speicher insgesamt hohere Erlose durch hohere Ent-
ladestromerldse und/oder geringere Ladekosten.

In Abbildung 18 wird deutlich, dass sich die Erlos-
situation aus dem hier betrachteten Day-Ayead-
Markt 2023 fiir GroRbatterien im zonalen System
tiir alle Zonen verschlechtert. Auch bei einem lokalen
System zeigt sich nur in wenigen Hubs ein hoheres
Erlospotenzial gegentiber der einheitlichen Strom-
preiszone fir das Jahr 2023. Fiir PV-Heimspeicher
sind grundsétzlich etwas geringere Erldseinbulien
als fiir die Grof3batterien zu verzeichnen. Flexible
Luftwarmepumpen und Elektrofahrzeuge profitie-
ren etwas starker von der Einfiihrung des lokalen
beziehungsweise zonalen Strommarktdesigns:
Wéhrend inflexible Elektroautos und Warmepumpen
(vgl. Abb. 15) im Norden bereits grundsatzlich vom
lokal niedrigeren Strompreisniveau mit einem gut

20 Prozent geringerem Strombezugspreis profitieren,
erhoht sich der Effekt bei flexiblem Verbrauchsver-
halten auf circa 60 beziehungsweise rund 34 Prozent
Reduktion der Strombezugskosten. Im Stiden miissen
Verbraucher bei einer Umstellung zu zonalen oder
lokalen Preisen grundsétzlich héhere Bérsenstrom-
preise zahlen und zudem werden die Einsparungs-
moglichkeiten durch flexiblen Verbrauch aufgrund
der leicht reduzierten Preis-Spreads reduziert.
Insgesamt zeigt sich fiir Batteriespeicher und flexible
Verbraucher ein hoherer Wert ihrer Flexibilitdt an
nordlichen Standorten. Hier liegen oft sehr giinstige
oder negative Strompreise vor. Die Nutzung dieser
Strompreistaler durch Batterien und flexible Ver-
braucher glattet die Erzeugung und kann so zu einer
besseren Nutzung von lokalen Uberschiissen sowie
einer besseren Ausnutzung der Netzinfrastruktur
fihren. Als weitere Flexibilitdt werden Elektro-
lyseure betrachtet. Elektrolyseure sind ebenfalls
Stromverbraucher, konnen ihren Verbrauch jedoch
im Rahmen ihrer Betriebsstrategie gezielt zu Stunden
mit negativen Borsenstrompreisen einsetzen und
somit zum Teil Gewinn erwirtschaften. Zur Untersu-
chung des Betriebs von Elektrolyseuren zeigt Abbil -
dung 19 zum einen, mit wie vielen Volllaststunden
diese laufen wiirden, falls sie nur bei einem lokalen
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Anderung der Erlése von Flexibilitdtsoptionen im Vergleich

zur einheitlichen Preiszone 2019 [%]
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weise Kostenminderung. Erldsberechnung fur Heimspeicher nur fur marktliche Nutzung in Wintermonaten, damit Heimspeicher im Sommer fur

Prosuming zur Verfugung stehen.

Borsenstrompreis von unter 20 Euro pro Megawatt-
stunde in Betrieb gehen, und zum anderen, welche
mittleren Borsenstrompreise Elektrolyseure erfahren,
wenn sie in 3.000% Stunden des Jahres und mindes-
tens 180 Stunden in jedem Monat in Betrieb gehen.
Es ergeben sich hdhere Volllaststunden bei Betrieb
unter 20 Euro pro Megawattstunde fiir die nordli-
chen Hubs und Zonen im Vergleich zu den stidlichen.

33 Angenommen ist ein H,-Produzent, der einerseits eine monat-
liche und jghrliche Mindestliefermenge produzieren muss und
die Kapitalkosten des Elektrolyseurs auf viele Betriebsstunden
verteilen mochte. Andererseits dimensioniert der H,-Produzent
die Elektrolyseurleistung so, dass er im Mittel nur etwa jede dritte
Stunde produziert und damit glinstige Preisstunden mit hohem
Anteil Erneuerbarer Energien nutzt.

Dieser Effekt ist fiir das Jahr 2023 wesentlich aus-
geprégter als fiir das Jahr 2019. Die mittleren Strom-
preise bei einem Betrieb von 3.000 Volllaststunden
jahrlich und mindestens 180 Volllaststunden monat-
lich fallen fiir das Jahr 2023 in stidlichen Hubs und
Zonen geringfligig hoher als im Norden aus; fiir das
Jahr 2023 tritt dieses Stid-Nord-Gefalle wesentlich
deutlicher zutage.
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Anderung der Erlése von Flexibilitdtsoptionen im Vergleich - Abb. 18a

zur einheitlichen Preiszone 2023 in Prozent
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Prosuming zur Verfigung stehen.

3.3 Redispatch-Mengen und -kosten
und marktlich abgeregelte Strom-
mengen

Ziel eines Marktdesigns fiir ein klimaneutrales
Stromsystem ist eine weitgehende Systemintegration
Erneuerbarer Energien. Die hohe gleichzeitige erneu-
erbare Erzeugung fithrt zunehmend zu Situationen, in
denen ein lokaler Stromiiberschuss tiber das in seiner
Transportféhigkeit situativ ausgereizte Stromnetz
keine Verbraucher mehr erreichen kann. In diesen
Situationen werden Erneuerbare Energien abgeregelt.
Hier soll nun untersucht werden, wie die Wahl des
Marktdesigns diese EE-Abregelung bedingt.

3.31 Grundsatzliche Einordnung

Erneuerbare Energien kénnen aus zwei Grinden
abgeregelt werden:

- aus marktlichen Griinden durch die Direktver-
markter, etwa bei negativen Strompreisen, weil
die Einspeisung dann Kosten verursacht;

- aus Grunden von Netzengpéssen beziehungsweise
zur Netzentlastung durch die Netzbetreiber im
Rahmen von Redispatch-Malinahmen.

Die Wahl des Marktdesigns beeinflusst, welcher die-
ser beiden Griinde und damit welcher Akteur dabei
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Volllaststunden und mittlere Strompreise fur Elektrolyse

- Abb. 19
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die Verantwortung fiir die Abregelung hat. Damit
bestimmt das Marktdesign auch, wie viel, in welchen
Regionen und Netzelementen, zu welchen Kosten, mit
welchen Kompensationsanspriichen und in welchen
Anlagen und Technologien Abregelung stattfindet.
Kiinftig wird verstérkt wichtig, wo zeitweise ein
besonders grofler Anreiz fiir die flexible Erth6hung
von Nachfrage entsteht, was die Integration von
mehr Strom aus Erneuerbaren Energien vereinfacht.

Grundsétzlich besteht eine Unsicherheit beziehungs-
weise fehlen 6ffentlich verfiigbaren Daten, wie viel
Strom aufgrund negativer Preise in den letzten Jahren

im Strommarkt der bestehenden Einheitspreiszone
abgeregelt wurde. Durch eigene Simulation kann dies
aber eingegrenzt werden. Dabei trifft das aggregierte
Strommarktmodel im lokalen Preissystem zwar nicht
in allen Jahren durch marktliche Abregelung die his-
torischen Redispatch-Mengen der Netzbetreiber (im
Jahr 2023 relativ genau, in den Jahren 2020 bis 2022
circa 50 Prozent, im Jahr 2019 etwa 25 Prozent) und
die Griinde fiir die Abweichung sind komplex (bei-
spielsweise Aggregation auf 22 Hubs, kurativ vs. pré-
ventiv, (n-1)-Kriterium, Einfluss einzelner Leitungen
wie parallele 220-Kilovolt-Leitungen zu groReren
380-Kilovolt-Leitungen, Einfluss von Engpéssen in
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Europa im Flow-Based Market Coupling, FMBC). Die
Modellierungsergebnisse fiir die einheitliche Zone in
Tabelle 6 bestétigen jedoch die Einschétzung, dass die
marktliche EE-Abregelung in den vergangenen Jah-
ren nur einen einstelligen Prozentteil der EE-Abre-
gelungsmenge aufgrund von Engpéssen im Uber-
tragungsnetz ausmacht (siehe Abbildung 2). Ein Ziel
eines Strompreiszonensplittings ist es unter ande-
rem, eben diese netzengpassbedingten Abregelungen
zu reduzieren. Allerdings ist durch die Einfithrung
eines Strompreiszonensplittings wiederum mit einer
Erhohung der marktlich bedingten EE-Abregelungen
zu rechnen, wie die Ergebnisse in Tabelle 6 verdeut-
lichen. Dieser Zusammenhang bedeutet, dass mit der
Einfiihrung eines Strompreiszonensplittings eine
Verantwortungsverschiebung von EE-Abregelungen
von Netzbetreiber zum Strommarkt einhergeht — und
damit weitergehende Fragen zu Erlosrisiken fiir Neu-
anlagen und Verteilungsfragen fiir Bestandsanlagen.

Neben den marktlichen Abregelungen verbleiben

aber auch in einem lokalen Strompreissystem
weiterhin EE-Abregelungen aufgrund von nicht

EE-Abregelung im Markt und Redispatch

Jahr | Markt:
abgeregelte
Energie [GWh]
Summe lokale Preise 2019  1.322
2020 @ 2.465
2021 | 2.167
2022 3.051
2023 | 7.941
Summe 3 Zonen 2019 966
2020 | 2.588
2021 962
2022 | 2.013
2023 2.080
3 Zonen, ohne minRAM 2023  2.392
Einheitliche Zone 2019 84
2020 181
2021 28
2022 1
2023 490

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)
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ausreichender Verteilnetzinfrastruktur, die in dieser
Studie jedoch nicht adressiert wird. Diese sind jedoch
vermutlich weitgehend unabhéngig von der Wahl des
Marktdesigns.

Grundsatzlich ist EE-Abregelung per se kein Selbst-
zweck, sondern gehort in einem erneuerbaren
Stromversorgungssystem dazu wie in konventionel-
len Stromversorgungssystemen die zeitweise Nicht-
Nutzung von Mittel- und Spitzenlastkraftwerken.
Mit einer marktlichen Abregelung gehen aber eine
fehlende EEG-Forderung und damit Finanzierungs-
risiken einher. Flexibilitdtsoptionen wie Strom-
speicher eréffnen jedoch die Moglichkeit, diese
EE-Abregelung zu begrenzen und EE-Uberschiisse
energetisch zu nutzen.

Im heutigen Redispatch 2.0 der einheitliche Zone
wird aufgrund der umweltpolitischen Vorrangigkeit
von EE-Strom ein Kostenfaktor von zehn bezogen
auf ohnehin sehr hohe konventionelle Redispatch-
Kosten angesetzt. Dies bedeutet, dass viel konven-
tionelle Kraftwerksleistung gesteuert wird, ehe man

- Tabelle 6

Markt: Markt:

Redispatch:

Maximum Anzahl der abgeregelte
[GW] Stunden [h] Energie [GWh]
16 682 -

26 1.418 -

26 1.039 -

19 1.413 =

27 2.823 -

32 2.34 4.281

33 529 2.448-4.000
29 274 2.737

14 556 4.020

22 459 6.760-7.895
k.A. k.A. 6.497-7.588
17 30 5.349

16 58 4.855

5 18 4.230

1 1 6.150

16 116 8.350
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eine nahe am Engpass gelegene EE-Anlage abregelt,
auch wenn die Anlage raumlich weiter entfernt von
einem Netzengpass liegt. Dagegen wird unter der
Pramisse der effizienten Marktintegration die EEG-
Férderung von Neuanlagen bei negativen Preisen
sukzessive zurlickgedrangt (von sechs aufeinander
folgenden Stunden fiir Anlagen seit dem EEG 2014
auf vier Stunden im Jahr 2023 und ab eine Stunde im
Jahr 2027). In der Modellierung wird hierbei verein-
facht bereits eine pauschale Abregelung beginnend
ab null Cent pro Kilowattstunde berticksichtigt,
vergleichbar mit den Vermarktungsanreizen in der
sonstigen Direktvermarktung. Die Hohe negativer
Strompreise ermittelt das Strommarktmodell nach-
gelagert anhand der notwendigen Menge abzuregeln-
den Stroms und den moglichen Forderbetragen der
Anlagenparks, also der negativen Merit-Order.

Im Drei-Zonen-Split stellt sich zusétzlich die Frage,
ob eine Aufteilung Deutschlands in Strompreis-
zonen dazu fithren wiirde, die politischen minRAM-
Vorgaben zu reduzieren. Diese Vorgaben fithren dazu,
den Handel auch in Stunden mit Netzengpéssen offen
zu halten, woraus sowohl ein un-schérferes regio-
nales Marktpreissignal als auch hohere Redispatch-
Bedarfe resultieren. Gegentiber der Praxis tiber-
schatzt die gewédhlte Methodik (Abregelung ab null
Cent pro Kilowattstunde und Beibehaltung der min-
RAM-Vorgaben trotz Zonensplitts) fir den Unter-
suchungszeitraum 2019 bis 2023 eher die marktliche
EE-Abregelung in der einheitliche Zone oder im
Drei-Zonen-Split und Giberschéatzt den Redispatch-
Bedarf im Drei-Zonen-Split. Dennoch spiegelt das
Vorgehen den grundsétzlichen Wiederspruch der
verschiedene Anreizsysteme wider. Den Unsicher-
heiten wird durch Bandbreiten Rechnung getragen
(Obergrenze wie beschrieben, Untergrenze der
Abregelungen bzw. des Redispatch auf Basis eines
Vergleichs des Modellredispatches mit statistischen
Werten der einheitlichen Zone). Beim Vergleich der
modellierten und statistischen Redispatch-Mengen
ist zu beachten, dass der abgeregelte statistische
EE-Strom derzeit noch nicht wie urspriinglich mit
dem Redispatch 2.0 geplant auch zu einem hoch-
regeln durch die Netzbetreiber an anderer Stelle
fiihrt. Die abgeregelten Strommengen sind also héher
als die hochgeregelten Mengen. Die modellierten

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Redispatchmengen wurden hingegen unter der
Annahme des Zielsystems errechnet, liegen damit
also hoher. Die folgenden Auswertungen beruhen auf
dem Vergleich von Modellwerten mit Modellwerten,
auch fiir die einheitliche Preiszone.

Tabelle 6 und Abbildung 18 zeigen die Modellierungs-
ergebnisse der marktlich abgeregelten EE-Strom-
mengen fir das Stromsystem der einheitlichen Zone,
der drei Zonen und lokalen Preise. Es ist eine deut-
liche Zunahme der abgeregelten EE-Energiemengen
vom Jahr 2019 zum Jahr 2023 zu erkennen. Die
Ergebnisse fiir 2020, 2021, 2022 sind aufgrund der
energiepreisbedingten starken Abweichungen der
Merit-Order thermischer Kraftwerke und regionalen
Kraftwerkseinsétze in ihrer Wirkung auf Markt-
designdnderungen heterogen. Fiir das Jahr 2023 liegt
die Summe der EE-Abregelungen der Hubs deutlich
uber denen der Zonen. In den Hubs mit hohen EE-
Anteilen treten haufiger negative Preise auf.

3.3.2 Vergleich marktlich abgeregelte
EE-Strommengen (Soll-Ist-Vergleich)
vs. im Redispatch

Im zonalen System mit drei Preiszonen verbleibt
trotz der Zunahme an marktbedingter Abregelung
noch ein hoher Redispatch-Bedarf. Hintergrund ist,
dass das Marktsignal und die Zunahme an marktbe-
dingter EE-Abregelung nicht ausreichend zielgenau
sind, um konkrete regionale Netzengpasse zu entlas-
ten. Fir die funf Jahre ist dieser Effekt unterschied-
lich stark ausgeprégt. In den Jahren 2023 und 2020
kann die Summe aus EE-Abregelung im Mark und

im Redispatch bei drei Zonen sogar groRRer sein als in
der einheitlichen Zone. Fir die Jahre 2019, 2021 und
2022 war die marktbedingte EE-Abregelung bei drei
Zonen entweder geringer oder regional effektiver. Die
Griinde hierfiir konnen zum Beispiel die gednderte
Merit-Order im Zuge der Gaspreiskriese und der
spezifische Umgang mit einzelnen Giberlasteten Lei-
tungen in der Praxis sein (siehe oberen Abschnitt zur
grundsatzlichen Einordung). Die Datenverfiighbarkeit
und Kenntnis von Prozessschritten des Redispatch
ist nicht ausreichend, um als Dritter die Netzsituation
und tatsédchliche Redispatch-Entscheidungen ex post
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Regionale Verteilung des Redispatch in der einheitlichen Zone - Abb. 20
und in den drei Zonen 2023

Einheitszone Drei Zonen

0,5 TWh 1TWh

A Erzeugung erhéhen

V Erzeugung reduzieren

A Pumpspeicherleistung erhéhen
V¥ Pumpspeicherleistung reduzieren

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)

Modellierte marktliche Erneuerbaren-Abregelung in den lokalen - Abb. 21
Preis-Hubs und in den drei Zonen 2019 und 2023
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zweifelsfrei zu modellieren. Aus diesen Unsicher-
heitsgrinden wird fiir die Jahre 2023 und 2020
zusétzlich eine Untergrenze abgeleitet, indem die
EE-Abregelung aus Markt und Redispatch der
drei Zonen in Summe nicht den notwendigen
Redispatch der einheitlichen Zone tibertrifft.

Fiir die Obergrenze an Markt- und Netzabregelung
ist fir das Jahr 2023 das Ergebnis der Redispatch-
Optimierung dargestellt. Dabei wird deutlich, wie
gering die Unterschiede auch regional trotz einer
vorgelagerten marktbedingten EE-Abregelung von
circa 2,1 Terawattstunden sein konnen. So verbleibt
in der Obergrenze noch ein Redispatch-Bedarf von
circa 28,4 Terawattstunden fiir konventionelle Krafta
werke und Pumpspeicher sowie von circa 7,9 Tera-
wattstunden netzbedingter EE-Abregelung, was
fast der gleichen Hohe wie in der einheitlichen Zone
(8,4 Terawattstunden) entspricht. Die marktbedingte
EE-Abregelung verringert bei drei Zonen nicht
zu-verldssig die EE-Abregelung tiber Redispatch;
ein zusatzlicher Modelllauf mit einer Wegname

der minRAM-Beschrankung zeigte eine leichte
Verringerung des EE-Redispatch bei Erhohung

der Abregelung am Markt.

Fir die Szenariojahre sind die Ergebnisse fiir die
Obergrenze (fir alle Jahre) und die Abschitzungen
fir die Untergrenze (2020/2023) in folgender Tabelle
dargestellt.

Redispatch
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Grundsétzlich verbleibt bei einem Wechsel auf drei
Zonen in den historischen Jahren nur eine begrenzte
Entlastung im Redispatch gegeniiber einer einheit-
lichen Zone. Die langfristige Effizienz eines dreizo-
nalen Systems ist daher von BegleitmaRnahmen zur
Problemlésung abhéngig, wie zum Beispiel:

- Im Markt

- Eine Méglichkeit, um die Abregelung im
Markt bei negativen Preisen netzentlastend zu
steuern, wére eine dynamische, aber niedrige
G-Komponente (Netzentgelte fiir Erzeuger wie
zum Beispiel in Osterreich). Wenn UNB diese
untertigig netzknotenscharf festlegen, kdnnte
theoretisch eine regionale Merit-Order der EE-
Abregelung fiir neue(re) EE-Anlagen beeinflusst
werden und im Intraday-Markt eine regional
gesteuerte Abregelung erfolgen.

- Generell wiirde der Anreiz von Flexibilitdten
(zum Beispiel Reform von Steuern/Abgaben/
Umlagen auf beispielsweise Elektrodenkesseln
oder Rickspeisung von E-Fahrzeugen und
PV-Speichern) helfen, die EE-Abregelung
in den Preiszonen zu reduzieren.

- Im Redispatch

+ Das Konzept Nutzen statt Abregeln wére auch
bei einer geringen Anzahl von Preiszonen
notwendig (zum Beispiel durch Elektrolyse
und GroRwérmepumpen oder in Abhéngig-
keit der Stromkostenbestandteile auch von
Elektrodenkesseln).

-> Tabelle 7

2023,

Eine Zone:

EE-Abregelung 2349 4.855

Eine Zone:

konv. KW und Speicher [ Uan2ily

Drei Zonen:

EE-Abregelung 4.281 2.448-4.000
Bandbreite von - bis

Drei Zonen:

konv. KW und Speicher = 17.181 14.117-15.668

Bandbreite von - bis

Fraunhofer IEE (2024)

4.230

17.365

2.737

12.159

6.150 8.350

24.811 19.930 k.A.

4.020 6.760-7.895 6.497-7.558
13.186 18.886-20.021 17.314-18.354
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- Ein marktbasierter Redispatch wiirde die direkte
Integration von Lastflexibilitdt und KWK-Anla-
gen ermoglichen und damit mehr Freiheitsgrade
fir einen effiziente EE-Integration schaffen.

3.4 Strommarktgebietsiberschreitende
Stromflusse

Die europdischen Strommaérkte sind aneinander-
gekoppelt, da durch die gemeinsame Nutzung der
Ressourcen wie Kraftwerke, Speicher und Netze die
Systemkosten zum Wohle der Verbraucher minimiert
werden. An den aneinandergrenzenden Preiszonen —
heute in der Regel ganze Lander - entstehen durch
die begrenzten Ubertragungskapazititen in vielen
Stunden unterschiedliche Preise. Wird Strom aus der
einen in die andere Zone Ubertragen, zahlt der Kaufer
in der teureren Zone einen héheren Strompreis als
der Verkéufer in der glinstigeren Zone erhélt. Diese
Differenz bildet die sogenannte Engpassrente und
wird den Ubertragungsnetzbetreibern zugeschrieben.
Die Wahl des Marktdesigns verdndert Stromfliisse
wie Engpassrenten zu den Nachbarldndern, schafft
aber auch innerhalb Deutschlands mit den neuen
zonalen Preisgrenzen neue Engpassrenten. Engpass-
renten sind einerseits ein Signal fiir den Netzausbau,
andererseits Einnahmequellen. Dieses Kapitel ana-
lysiert, wie sich die Stromfliisse und Engpassrenten
je nach Marktdesign entwickeln.

3.41 Generelle Einordnung

Aus den Handelsfliissen tiber die Marktgebiets-
grenzen und den Differenzen der Bérsenstrom-
preise auf beiden Seiten der Grenzen ergeben sich
die Engpassrenten. Diese fallen nur in Stunden

mit Strompreisunterschieden und damit auch

mit in diesen Stunden den Handel begrenzenden
Netzkapazitdten zwischen zwei benachbarten
Preisregionen an. In dieser Studie werden die
Engpassrenten wie folgt bewertet: Fiir den transpor-
tierten Strom zwischen zwei Preisregionen erhalten
die beteiligten Netzbetreiber den Preisunterschied.
Die Teilung der Erlose zwischen den beteiligten
Netzbetreibern ist in der Praxis ein individuelles
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Ubereinkommen. Vereinfacht wird hier pauschal von
einer 50/50-Aufteilung ausgegangen. Entsprechend
ergeben sich durch den Wechsel auf ein lokales
Preissystem zwei Effekte — A) Anderungen der
Stromfliisse und der spezifischen Preisunterschiede
mit dem Ausland. B) Aullerdem ergeben sich zusétz-
liche innerdeutsche Engpassrenten im lokalen
Preissystem, welche vorher nicht erfasst wurden.
Auch bei einer Aufteilung in drei Preiszonen kommt
es zu diesen beiden Effekten.

Im Folgenden werden die Auswirkungen einer
Marktdesignédnderung nur in Deutschland auf
Stromfliisse und Engpassrenten quantifiziert. Gene-
rell optimiert ein lokales Preissystem den physikali-
schen Stromfluss, aber physikalische und Handels-
stromfliisse fallen eng zusammen. Durch den Verbleib
der européischen Anrainer in einheitlichen Zonen
bestehen im Ausland jedoch weiter minRAM-Vor-
gaben, weshalb in Engpassstunden der Stromfluss
auch einen abweichenden Handelslastfluss darstellen
kann. Ein eindeutiger direkter Bezug auf Handels-
fliisse fiir die Berechnung von Engpassrenten ist nur
ndherungsweise moglich. Aufgrund der gewéhlten
Vereinfachungen fiir die modellierten Nachbarlédnder
werden fiir Frankreich (Markt im lokalen Preissys-
tem modellendogen optimiert) und Norditalien (exo-
gene Ubernahme der Im- und Exporte des heutigen
realen Marktes) die Reduktion der heutigen Loop-
Flows in einem zonalen System unterschétzt (siehe
Anhang Methodik). Es wére zu erwarten, dass sich in
einem vollstdndig modellierten europaischen Markt
tendenziell geringe Importe fiir Italien und tenden-
ziell geddmpfte Preise im Hub 20 ergeben konnten.

3.4.2 Stromflisse und Engpassrenten
mit dem Ausland

Abbildung 19 zeigt die Stromfliisse von Deutschland
zu seinen Anrainern fiir die modellierte Einheits-
strompreiszone, den modellierten zonalen und den
modellierten lokalen Strompreiszonenzuschnitt. Es
wird deutlich, dass der Strompreiszonenzuschnitt
Auswirkungen auf die Stromflisse hat. Aus diesem
Grund ergeben sich fiir das Ausland sich tiberla-
gernde Effekte. Das Handelsvolumen &ndert sich,
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Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Modellierte Stromimporte und -exporte -> Abb. 22
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Modellierte Engpassrenten an Grenzkuppelstellen - Abb. 23
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jedoch zeigt sich hier keine klare Tendenz durch
einen Wechsel auf ein lokales Preissystem. Teilweise
wird sichtbar, dass es durch ein lokales Preissystem
zu einem Riickgang von Ringfliissen (derzeit von
Norddeutschland iiber Niederlande/Frankreich sowie
Polen/Tschechien) und damit tendenziell hoheren
Engpassrenten (Handelsvolumen und Preisunter-
schiede) in Nordwesten und Nordosten und geringen
Engpassrenten im Stiden kommt.

In Summe tiber alle Grenzen reduzieren sich
Deutschlands Stromexporte durch ein zonales oder
lokales System (Ausnahme: zonales System 2023).
Dieser Effekt wird aber mit den spezifischen Preisdif-
ferenzen fiir dieses Handelsvolumen tiberlagert. Fir
die untersuchten historischen Jahre hatten sich des-
wegen durch den Wechsel auf ein zonales oder lokales
System teilweise leicht ansteigende, teilweise leicht
abfallende Engpassrenten mit dem Ausland ergeben.

3.4.3 Engpassrenten im Inland

Die in vorangegangen Abschnitt vorgenommenen
Auswertungen zu den Engpassrenten mit dem

Ausland lassen sich auch auf die Hubs und Zonen
innerhalb Deutschlands tibertragen. Aus Griinden

Modellierte inlandische Engpassrenten in den lokalen Preis-Hubs

und in den drei Zonen 2019 und 2023
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Agora Energiewende — Lokale Strompreise

der Ubersichtlichkeit sind in Abbildung 21 im
Gegensatz zu Abbildung 20 die Engpassrenten
grafisch nicht den Grenzen, sondern den Hubs (links)
beziehungsweise den Zonen (rechts) zugeordnet.

Generell fallen durch einen Wechsel in ein zonales
oder lokales System zusatzliche Engpassrenten an,
welche vorher nicht sichtbar waren. Bei lokalen
Strommaérkten betragen sie von 2019 bis 2023 im
Schnitt 1,2 Milliarden Euro im Jahr, im dreizonalen
Modell sind es 0,7 Milliarden Euro. 2022 und 2023
waren die Renten tiberdurchschnittlich hoch, 2019
und 2020 waren sie sehr niedrig. Wer diese Renten
effektivim Vergleich zur einheitlichen Zone bezahilt,
ergibt sich aus einem Zusammenspiel mehrerer
Akteure (zum Beispiel reduzierte Erzeugerrenten fiir
EE-Anlagen in Hubs mit niedrigen Preisen, héhere
Verbraucherpreise in Hubs mit hoheren Preisen).
Fir ganz Deutschland ergibt sich durch diese zusatz-
lichen Erlése deswegen die niedrigste Engpassrente
in der einheitlichen Preiszone, die héchste im lokalen
Strommarktdesign. Engpassrenten werden im Flow-
Based Market Coupling zwischen einzelnen Knoten
oder Zonen auch negativ, wenn sie dadurch eine in
Summe positiven Effekt Giber eine Kette mehrerer
Knoten hinweg ermoglichen. Wiirden Engpassren-
ten fur die Reduzierung der Netzentgelte eingesetzt

-> Abb. 24
2019 2023
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werden, so ergdben sich (zusétzlich zu den verrinh
gerten Redispatch-Kosten) im zonalen und lokalen
System entsprechend verringerte Ubertragungs-
netzentgelte fiir die Endverbraucherinnen und
Endverbraucher. Engpassrenten konnen jedoch
auch fiir den Ausgleich von Verteilungseffekten
zwischen verschiedentlich von Marktdesigninde-
rungen betroffenen Akteuren verwendet werden.

Engpassrenten konnen ein transparentes Signal
darstellen, an welchen Stellen Netzausbau einen
volkswirtschaftlich besonders hohen Nutzen hat.
Netznutzer, die in einer Strompreisregion deutlich
hohere Strompreise zahlen als in einer benachbarten
Region, hatten eine hohe Motivation fiir eine erfolg-
reiche, ziigige Netzerweiterung.

3.5 Systemkostenanalyse, Wohlfahrts-
effekte der statischen Effizienz

3.51 Qualitative Einordnung
Systemische Vorteile und Erlése

Engpassrenten kénnen zur Reduzierung unge-
winschter Verteilungseffekte oder zur Senkung
der Netzentgelte verwendet werden.

Die mengengewichteten Stromkosten fiir Verbrau-
cher sinken leicht durch zonale und lokale Strom-
preise, mit den geringeren Redispatch-Kosten ist
der Effekt noch gréfRer. Im Norden und Osten
Deutschland ergeben sich fiir die Verbraucher
deutlich geringere Strompreise.

Durch die Einfithrung eines lokalen Preissystems
konnten die Redispatch-Kosten vollstdndig ein-
gespart und damit Netzentgelte gesenkt werden.
Der Redispatch 2.0 mit erneuerbaren Energien
verursacht derzeit vermeidbare Ausgleichskosten
bei der Vermarktung der kurzfristig abgeregelten
Mengen. Diese entfallen bei einer marktgetriebenen
Abregelung, die beilokalen Preisen an die Stelle des
Redispatch treten.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Bei einer Aufteilung in drei Zonen werden diese
Kosten lediglich um circa 25 Prozent reduziert (mit
einer Bandbreite von 50 Prozent bis O Prozent unter
Berticksichtigung der genannten Unsicherheiten).

Fiir thermische Kraftwerke und Speicher ergeben
sich zwei Effekte — die Anderung auf die absolute
Erzeugung durch gednderten Stromhandel mit dem
Ausland und die Anderung der spezifischen Erlése
durch den Strompreis. Generell nimmt beim Wechsel
auf ein lokales Preissystem der Nettoexport ins Aus-
land etwas ab. Bezogen auf die Gesamterzeugung ist
dieser Effekt aber gering. Durch den Wechsel steigen
jedoch die Strompreiserlése der Kraftwerke und
Speicher im Mittel leicht an und ttberkompensieren
den Effekt reduzierter Exporte.

Generell fiihrt der regionale Marktpreis zu einer
hoheren dynamischen Effizienz und Funktionsféhigi
keit des Systems, setzt also lokale Signale fiir den Bau
von Elektrolyseuren und Kraftwerken, insbesondere
EE-Anlagen. Bei Einbindung von flexiblen Strom-
verbrauchern beispielsweise iiber dynamische Tarife
konnen diese zudem die Systemdienlichkeit der
Flexibilitat erhéhen.

Systemische Nachteile und Kosten

Markterlose fiir Onshore- und Offshore-Wind-
kraftanlagen sowie Photovoltaikanlagen im Norden
sinken durch ein Wechsel des Marktdesigns (siehe
Abbildung 15), ein Anstieg der Finanzierungskosten
ist zu erwarten. Einerseits sinken im Norden die
Marktwerte, andererseits steigen die marktbeding-
ten — und damit im gegenwaértigen System nicht-
kompensierten — EE-Abregelungen.

Fir die einzelnen Anlagenbetreiber bedeutet das

eine fehlende EEG-Verglitung im Redispatch und

die entschédigungslose Abregelung bei negativen
Preisen nach § 51 EEG zu Finanzierungsrisiken von
Anlagenprojekten. Aus Systemsicht macht aber

die Abregelung nur einen kleineren Anteil der EE-
Gesamterzeugung aus (mit regionalen Unterschie-
den). Hier ist der Einfluss der gednderten Strompreise
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auf die Marktwerte von Windenergie- und Solaran-
lagen deutlich starker. In Summe sind hier vermin-
derte Erlose von 12 bis 20 Prozent zu erwarten.

Hier stellen sich iber die Auswirkungen auf die
EEG-Finanzierung ebenfalls Verteilungsfragen.

Der oft in der Literatur erwartete Anstieg der Kosten
fur die Verbraucher und Verbraucherinnen durch
einen Strompreisanstieg ist dagegen im Mittel relativ
gesehen gering. Fur einzelne Hubs zeigen sich jedoch
relevante Preissteigungen. Sondervertragskunden mit
reduzierten Netzentgelten ziehen aus den niedrigeren
Netzentgelten, die Folge des verringerten Redispatch
beilokalen Preisen sind, nur einen ebenso reduzierten
Vorteil. Zusétzliche mogliche negative Einfliisse durch
Marktmacht (siehe néachstes Kapitel) und héherer
Absicherungskosten auf den voraussichtlich illiqui-
deren Terminmarkten sind an dieser Stelle vernach-
lassigt, konnen die Stromkosten jedoch erhhen.

Erweiterte Effekte eines Loslosens
von der einheitlich Preiszone

In Summe {ibersteigt das Einsparpotenzial von
geringeren Stromkosten, Redispatch-Kosten, Eng-
passrenten und regelbaren Kraftwerke von 2019 bis
2023 die steigenden Kosten fiir EE-Férderung und
einige Verbraucher in Stiddeutschland. Riickblickend
betrachtet fiir 2019 bis 2023 hétte ein Wechsel auf
ein lokales System fiir die deutsche Volkswirtschaft
einen leichten Effizienzgewinn bedeutet. Die Ergeb-
nisse fiir die Modellierung dreier Zonen sind hinge-
gen uneindeutig. Das heillt, je nach Betrachtungsjahr
und durch die Bandbreiten der Kostenabschatzungen
lassen die Modellergebnisse teils auf leichte statische
Systemkostenvorteile und -nachteile schlief3en.
Nicht betrachtet sind hierbei vor allem die Effekte
auf Marktmacht und steigende Terminmarktkosten
sowie die Auswirkungen einer hoheren dynami-
schen Effizienz lokalerer Mérkte. Diese Wirkungen
sind zudem je nach Marktsegment und Region ver-
schieden, weshalb sich weitergehende regulatori-
sche Fragen der Verteilungsgerechtigkeit stellen, um
dieses Einsparpotenzial in der Breite zu heben.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Wie ersichtlich, sind in héherem Male insgesamt
vor allem die Erlése fiir Windkraft- und Solaranlagen
durch ein lokales Preissystem betroffen (mit regiona-
len Unterschieden). Je nach Hohe der EEG-Vergiitung
ergeben sich daraus indirekt Férderbedarfe, was
damit einen Einfluss auf das EEG-Konto durch

die gednderten regionalen Erlése hat. Zur ersten
Abschatzung treffen wir die vereinfachte Annahme,
dass gednderte Erlése von thermischen Kraftwerken
und Speichern privat sind, wahrend Kosten von
EE-Anlagen eher sozialisiert und von Verbrauchern
getragen werden.

In der Kombination mit den anderen Kostenein-
fliissen auf die Verbraucher im Bereich Strompreis
und Netzentgelte (Engpassrenten, Redispatch-
Kosten) ergibt sich in Summe eine reduzierte,

aber positive Einsparung bei einem Wechsel auf
ein lokales Preissystem.

Durch Marktmacht konnen aber héhere Erzeuger-
renten und Stromkosten entstehen und die Einspar-
potenziale begrenzen. Die Betroffenheit der einzelnen
Verbrauchergruppen ist dabei jedoch heterogen

und bedarf weitergehender Diskussion der Kosten-
waélzung und Sozialisierung.

Wahrend fir Haushalte und Gewerbe der unteren
Spannungsebenen die Kosteneinfliisse aufgrund

der hoheren Steuern, Abgaben und Umlagen relativ
gering sind, sind die Einflisse fiir die energiein-
tensive Industrie dagegen hoch. Aus diesem Grund
stellen sich weitergehende Fragen der direkten
Entlastung zum Beispiel durch den Riickgang von
Ubertragungsnetzentgelten auf gestiegene Engpass-
renten oder indirekt iiber eine Kompensation fiir
gestiegene Strompreise.

Weitere nicht berticksichtigte Effekte sind héhere
Kosten wie Risikopramien im Vertrieb wegen Preis-
unsicherheiten im Terminhandel (welche sich beim
Endverbraucherpreis niederschlagen wiirden) und
fur Risikopramien fiir Investitionen etc. (welche

zu héheren Férderungsausgaben fiir den Staat
fihren kénnen).
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3.5.2 Quantitative Auswertung
der Gesamtsystemkosten

Im Folgenden sind die Kosten und Erlose fiir die
verschiedenen Marktdesignoptionen und Jahre im
Vergleich dargestellt, berticksichtigt werden dabei
die Effekte gednderter Engpassrenten im Ausland,
neue Engpassrenten im Inland, Redispatch-Kosten
fir Kraftwerke und Speicher, Redispatch-Kosten
fir EE-Abregelung, Stromkosten fiir Verbraucher,
Erlése fiir Erzeuger-Kraftwerke und -Speicher,
Erlése fiir Erzeuger aus Windkraft und Photovoltaik
sowie Entschadigungen fir die EE-Abregelung und
die Differenz der Einkommen von EE-Anlagen im
Vergleich zur einheitlichen Zone fiir die Jahre 2019
bis 2023. Nicht berticksichtigt sind jedoch die Effekte
Marktmacht, Hedging-Kosten, Transformations-
kosten sowie zukiinftige Systemzustédnde.

Fir die diskutierten Effekte zeigt sich in Summe eine
positive Einsparung fiir die deutsche Volkswirtschaft
in der Bandbreite von 0,9 bis 1,2 Milliarden Euro pro
Jahr bei einem Wechsel auf ein lokales System. Ein

Analysierte Gesamtsystemkosten, die vom Marktdesign abhangen

(2019 und 2023)
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Teil dieses Vorteils resultiert aus den Bilanzkreis-
Ausgleichskosten durch den EE-Redispatch, fir 2023
betragt dieser Kostenblock etwa 0,6 Milliarden Euro.
Bei einem Wechsel auf ein zonales System ergeben
sich teils Einsparungen von 0,3 aber teils auch Mehr-
ausgaben von bis zu 0,6 Milliarden Euro.

Vergleicht man die Erlése der deutschen thermischen
Kraftwerke und Speicher im européischen Strom-
markt und durch die Zahlungen fiir den Einsatz im
Redispatch ergeben sich, ergeben sich durch einen
Wechsel des Marktdesigns teilweise Gewinne und
teilweise Verluste. Die Bandbreite erstreckt sich

von Verlusten in Héhe von 0,7 Milliarden Euro

(lokal 2019) bis zu Erlésen von 0,8 Milliarden Euro
(zonal 2023).

Die genannten methodischen Unsicherheiten be-
stehen fiir die Hohe der Engpassrentenberechnung

Deutschlands, sowie der Berechnung der Ausgleichs-

kosten fiir den Redispatch Erneuerbarer Energien.
Zum Abgleich der Robustheit der Ergebnisse wurde

- Abb. 25

Drei Zonen Lokale Preise

Eine Zone

@ Redispatch KW + Sp (Untergrenze)
Redispatch EE UNB (Modellunsicherheit)

Agora Energiewende basierend auf Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Anmerkung: EE = Erneuerbare Energien; UNB = Ubertragungsnetzbe-

treiber; KW + SP = Kraftwerke (exkl. Wind und PV) und Speicher
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deshalb zusétzlich eine européische Nettokostenbi-
lanz im FBMC-System inklusive Engpassrenten mit
dem per NTC-Verfahren gekoppelten Skandinavien
berechnet. Die Einsparungen im gesamten européi-
schen System kénnten hier im Mittel um 20 Prozent
(zonal) bis 50 Prozent (lokal) geringer ausfallen als die
berechneten deutschen Engpassrenten. Dies wiirde
jedoch nichts an der grundsétzlich positiven Kosten-
bilanz eines Marktdesignwechsels dndern.

Auf Basis der Gesamtbilanz kann zwar festgestellt
werden, dass sich unter den Pramissen (keine
Bewertung von Transaktionskosten, Marktmacht
und Risikokosten/Hedging) fiir die deutsche Volks-
wirtschaft eine grundsatzliche Kosteneinsparung
ergibt. Fiir die einzelnen betroffenen Akteure zeigen
sich jedoch hochst unterschiedliche Verteilungs-
effekte, welche hier generell und nicht rdumlich
differenziert ausgewertet werden.

Die wichtigsten drei Verteilungseffekte werden im
Folgenden einzeln im Wechsel von der einheitlichen

Modellierte Kosteneffekte fur Stromerzeuger 2023
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Zone auf drei Zonen und ein lokales Preissystem
exemplarisch fiir das Jahr 2023 dargestellt.

In folgender Abbildung sind die stabilen bis steigen-
den Erlésentwicklungen thermischer Kraftwerke
nebst sinkender EE-Erldse dargestellt. Diese wiirden
als Differenzkosten im EEG-Konto landen und damit
zusatzliche Kosten fur den Staat verursachen, wenn
eine Kompensation erfolgen soll.

Fir thermische Kraftwerke und Speicher wiirden
sich private Gewinne sowohl inldndisch als auch
gegeniiber dem Ausland (Import/Export) ergeben.

Die Kombination aus wegfallenden Redispatch-
Kosten, hoheren Engpassrenten sowie leicht
fallenden verbrauchsgewichteten Borsenstrom-
preisen fiihrt zu einer Entlastung der Ubertragungs-
netzentgelte und Stromkosten, lokale Strompreise
bedeuten in Summe eine Entlastung fiir (Grof3-)
Verbraucher, wie Abbildung 27 aufzeigt.

-> Abb. 26
Kraftwerke und Speicher
32,2 33 317
] r
I
Eine Zone Drei Zonen Lokale Preise

Markterldse Kraftwerke und Speicher

Agora Energiewende basierend auf Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Anmerkung: Die Erldse fur Windenergie- und Solaranlagen einerseits
und alle anderen Kraftwerke und Speicher andererseits sind getrennt ausgewiesen. Dabei ist die stindliche Stromerzeugung (Pumpstrom-Ver-
brauch als Kosten berucksichtigt) multipliziert mit dem Strompreis Bewertungsgrundlage. Bei Windenergie- und Solaranalgen kommen die Erlose
aus der Entschadigung fur netzbedingte Abregelung hinzu, marktgetriebene EE-Abregelung reduziert hingegen die verkaufte Strommenge ohne
Kompensation.
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Modellierte Kosteneffekte fur Verbraucher 2023
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Agora Energiewende — Lokale Strompreise

- Abb. 27
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Agora Energiewende basierend auf Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). Anmerkungen: EE = Erneuerbare Energien, UNB = Ubertragungsnetz-

betreiber, KW + Sp = Kraftwerke (exkl. Wind und PV) und Speicher

3.6 Marktmacht

Die im vorangegangen Kapitel analysierten Einspar-
potenziale fiir die deutsche Volkswirtschaft durch
einen Marktdesignwechsel lassen sich nur realisie-
ren, wenn es nicht zu relevanten Mark-ups aufgrund
von Marktmacht in einem stérker segmentierten
Strommarkt kommt. Wenn in einem Strommarkt die
Nachfrage nur noch durch den Betrieb der Kraft-
werke eines Betreibers gedeckt werden kann, so kann
dieser Betreiber hohere Preise an der Strombdrse
anbieten. Diese Situation ist bei kleinen Preisregio-
nen und vielen Netzengpéssen wahrscheinlicher als
bei der einheitlichen Preiszone. Zu grofte Markt-
macht ist jedoch regulatorisch vermeidbar, sowohl
das Design von Geboten an Strombdrsen als auch die
Ertichtigung der Marktaufsicht und Systemtranspa-
renz konnen hier Werkzeuge sein.

Grundlage der Analyse in der vorliegenden Studie

ist das Verhaltnis von verflgbarer Kraftwerks-
leistung (unter Berticksichtigung von gemeldeten
Ausfallen und Wartung) und der tatsdchlich in einem
Marktgebiet in der jeweiligen Stunde eingesetzten
Leistung thermischen konventionellen Kraftwerke.

In Verbindung mit dem begrenzten Lastabwurfs-
potenzial in Stunden hoher Strompreise, setzen
thermische Kraftwerke im Gegensatz zu Pump-
speichern den Strompreis. Grundséatzlich werden
Mark-ups (also das Bieten oberhalb der eigenen
Grenzkosten) als Funktionsweise des Energy-Only-
Marktes zur Vollkostendeckung von Spitzenlast-
kraftwerken in gewissem Ausmal toleriert oder sind
fir die Refinanzierung von Kapazitdten notwendig.
Dieses Bieterverhalten ist jedoch nur in Phasen mit
Leistungsknappheit méglich. In der simulierten Ein-
heitspreiszone betragen die vom Markt abgerufenen
Leistungen in den Einsatzzeiten mit der héchsten
Leistungsauslastung aller Kraftwerke circa 90 bis

92 Prozent der maximal verfiigharen thermischen
Kapazitat in Deutschland iber die finf betrachteten
Jahre. Im vom Wettbewerb geprégten europédischen
Strommarkt sind dabei in diesen Stunden noch
keine relevanten Mark-ups durch das Strommarkt-
Fundamentalmodel nachzuweisen. Fir eine Trennung
der deutschen Strompreiszone und den Wechsel

auf ein lokales System sind im Folgenden fiir jede
Stunde fiir die sich durch Market-Split dynamisch
jeweils bildenden Marktgebiete die verfiigharen und
eingesetzten Kraftwerke ausgewertet (hier fiir das
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Modellierter Anteil an Stunden im Jahr mit Uber 70 Prozent eingesetzter

Kraftwerksleistung je lokalem Hub 2023
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Jahr 2023). Dabei wird deutlich, dass sich im lokalen
Preissystem die Anzahl der Stunden mit einem
Markteinsatz von mehr als 90 Prozent der verfiig-
baren Leistung in der Hélfte der Hubs deutlich erhoht
auf ein bis vier Prozent der Stunden des Jahres. Nicht
berticksichtigt wurden bei dieser Auswertung mog-
liche Verstarkungen der Abhéngigkeiten, wenn sich
mehrere Kraftwerke im Besitzt derselben Markt-
akteure befinden und die Wahrscheinlichkeit von
Oligopolen weniger relevanter Akteure und damit
verbundener Gleichgewichtspreisbildung steigt.
Entsprechend stellt Marktmarkt einen relevanten
Faktor dar, der bei Einfithrung eines lokalen Systems
regulatorisch eingeschrénkt werden sollte.

3.7 Dynamische Effizienz durch lokale
Investitionsanreize

3.71 Qualitative Einordnung der Ergebnisse

Grundsatzlich ist die Erwartung lokal divergierender

Kraftwerkserlése und Strombezugspreise in der Lage,

lokal differenzierte Investitionsimpulse zu setzen.
Bei unterschiedlichen Verbrauchern und Erzeugern

@® 580-90
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- Abb. 28
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wiirden diese aber unterschiedlich stark ins Gewicht
tallen. Die Bedeutung energiepolitischen Handelns
auf regionaler Ebene (Ldnder, Kommunen) hétte fiir
die kiinftige Entwicklung der lokalen Strompreishdhe
ein zunehmendes Gewicht, nationale Entscheidungen
hingegen ein geringeres.

Starke Lokalisierungssignale durch lokale Preise

und abgeschwiécht auch fiir zonale Preise sind auf
Basis der modellierten Strompreisentwicklungen zu
erwarten fiir den Bau von Elektrolyseuren im Norden,
Kohlekraftwerksschliefungen im Norden, Neuan-
siedlungen von stromkostenintensiven Industrie-
prozessen im Norden sowie neue EE-Kraftwerke

und Gaskraftwerke im Stiden.

Schwache Lokalisierungssignale sind fiir die

meisten sonstigen Verbrauchergruppen zu erwarten.
So ist zum Beispiel fiir neue Stromverbraucher wie
Warmepumpen und E-Mobilitat der Anteil moglicher
Marktdesigndnderungen an den Strombezugskosten
zu gering, um Investitionsentscheidungen zu beein-
flussen. Gegebenenfalls sind aber Aggregatoren fiir
deren flexible Vermarktung in der Lage, Regionen

zu priorisieren.
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Fir die Neuansiedlung energieintensiver Industrie
sind im Norden Borsenstrompreisersparnisse von
im Vergleich zum Durchschnitt circa 20 Prozent

ein Standortfaktor, der aber womoglich nicht ent-
scheidend ist. Eindeutige Hinweise darauf, dass neue
verbrauchsintensive Industrieanlagen insbesondere
in Preiszonen mit potenziell niedrigen Strompreisen
errichtet werden, hat eine entsprechende Analyse
aus dem Jahr 2023% f{ir skandinavische Preiszonen
nicht ergeben. Als Standortfaktor sind die zonalen
Strompreise in Nordeuropa fiir diese Investitionen
offensichtlich nicht entscheidend. Zudem zeigen die
heute bereits lokal differenzierenden Netzentgelte
eine tendenziell entgegengesetzte Anreizstruktur,
sie sind im Norden héher.

Anders ist das bei Elektrolyseuren, die extrem
von Strompreisen und nachweisbar grinem Strom
abhingen sowie keine Netznutzungsentgelte zahlen.

Windenergieanlagen im Stiden haben einen erhohten
Marktwert von circa zehn Prozent. Fiir sie miissen
bei der Standortwahl jedoch die geringeren Vollast-
stunden, gegebenenfalls hoheren Investitionskosten
fir Schwachwindanlagen und die in Summe héhe-
ren Stromgestehungskosten (LCOE) berticksichtig
werden. Zudem gilt generell fiir die Investition in
EE-Anlagen eine enge Wechselwirkung mit den
Forderbedingungen und moglichen Weiterentwick-
lungen zum Beispiel in Hinblick auf die regionale
Hiufigkeit von negativen Preisen bei Anderungen
des Marktdesigns.

3.7.2 Inharente Risiken

Die Effektivitat dieser lokalen Investitionsanreize
geht mit der Bewertbarkeit und Absicherungsquali-
tét gegen Risiken durch die Investoren einher. Im
Mittelpunkt stehen dabei die energiepolitischen
Unsicherheiten, wie sich Netzausbau, minRAM-
Faktoren fur den Stromhandel, lokaler EE-Ausbau
und Kraftwerksbau sowie Nachfrage entwickeln.

34 https://www.agora-energiewende.de/publikationen/auswirkuna
gen-subnationaler-preisgebotszonen-am-beispiel-nordeuropas

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Die Abhédngigkeiten und Korrelationen eines lokalen
Strompreises von einem Durchschnittpreis oder
grofReren Indexpreis sind schwerer analysierbar und
absicherbar. Die Abkehr von einer grolen Preiszone
und damit von einer sehr hohen Terminmarktliqui-
ditdt vermindert aber die Absicherungsqualitiat und
erhoht die Absicherungskosten fiir ein bestimmtes
Strompreisniveau in einem bestimmten Knoten.

Bisher teilt sich die Analyse- und Absicherungsauf-
gabe fiir Investoren auf in eine Strommarktbetrach-
tung unter weitgehender Vernachlédssigung der Netz-
restriktionen und unbekannte, regulierte kiinftige
Redispatch-Kosten. Bei Abkehr von einer groRen
Preiszone waren die kiinftigen Netzrestriktionen

mit all ihren Herausforderungen Teil der Analyse-
und Absicherungsaufgabe.

Die lastflussbasierte Marktkopplung mit einer
deutsch-luxemburgischen einheitlichen Zone oder
einer Aufteilung in wenige Strompreiszonen weist
weniger kritische Netzelemente auf, welche zusatz-
lich mittels der minRAM-Vorgaben (im Jahr 2024
zum Beispiel 50,5 Prozent der thermischen Netz-
kapazitat) fir den Handel offengehalten werden.
Die Folge sind weniger Stunden mit Strompreis-
unterschieden, aber einem héheren nachgelagerten
Redispatch-Bedarf. Die Modellierungserfahrung im
Wechsel auf ein lokales System (hier 22 Hubs plus
Luxemburg) zeigt aber, wie sensitiv Engpésse in
weniger kritischen Netzelementen zu Strompreis-
unterschieden in der ganzen Marktregion fihren.
Da sowohl physikalisch als auch in der lastfluss-
basierten Marktkopplung alles miteinander zusam-
menhéngt, sind auch Grenzen zwischen weiter
entfernten Marktgebieten davon betroffen, obwohl
sie in den meisten Stunden des Jahres keine Engpésse
aufweisen. Das bedeutet aber auch, dass erfolgreiche
Malinahmen an wenigen kritischen Netzelementen
(Hochtemperaturleiterseile, Netzbooster, Phasen-
schiebern) oder der Abschluss des Baus einer neuen
Trasse die Haufigkeit von Preisunterschieden stark
dndern kénnen. Vergleichbar ware hier auch die
Stilllegung grofRer Kohlekraftwerksblocke oder der
Wechsel der Merit-Order zwischen Gas und Kohle
aufgrund externer Brennstoff- und CO,-Preis-
entwicklungen, wahrend ein weiterer EE-Ausbau
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dies eher sukzessive dndert. Das wiederum fihrt zu
hoheren Risiken bei Investitionsentscheidungen und
einem viel héheren Modellierungsaufwand, solche
Einflisse iberhaupt in ihrer Wahrscheinlichkeit
6konomisch bewerten zu kdnnen. Das Preissignal
wirde also zwar rdumlich besser steuernd wirken.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

In der absoluten Hohe der Erldspotenziale einer
Technologie miisste aber die grundsétzliche Preis-
erwartung der Region Deutschland im européischen
Markt gegebenenfalls starker gewichtet werden als
die historische lokale Preisentwicklung.
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4 Ableitungen/Trends fur das zukunftige klimaneutrale

Strom- und Energiesystem

Auf Basis der Auswertung der vergangenen Jahre
im vorangegangenen Kapitel werden im Folgenden
Schlussfolgerungen fiir die zuklnftige Entwicklung
im energiepolitischen Kontext gezogen.

41 Realisierungsmaglichkeiten
lokaler Markte

In Deutschland werden lokale oder nodale Strom-
markte bisher eher mit einem Realisierungsvorbehalt
und als wissenschaftlich interessantes Gedanken-
spiel diskutiert. Hier hilft ein internationaler Blick,
um den realen Losungsraum zu erweitern. Gleich-
zeitig ist der Regulierungskontext internationaler
nodaler Méarkte nicht unter allen Umsténden auf
europaische Markte Gibertragbar. Fiir lokale Méarkte
europédischer Pragung kénnten Elemente und Rollen
der etablierten Strommaérkte mit dem Ziel weiterenté
wickelt werden, Starken des gegenwartigen Systems
mit den Starken lokaler Mérkte zu verbinden.

Grundsatzlich erscheint die Umsetzung einer global
dezentral getriebenen Energiewende nur tiber die
Koordinierungsfunktion des liberalisierten Strom-
marktes energetisch- und kosteneffizient mdoglich.
Weltweit nimmt in liberalisierten Strommaérkten
der Anteil von zonalen und nodalen Mérkten gegen-
Uber nationalen Mérkten kontinuierlich zu (siehe
Abbildung 24). Nodale Preise werden in vielen
nordamerikanischen Systemen verwendet, wie

zum Beispiel in Texas (ERCOT), Kalifornien (CAISO)
sowie in der Mitte und dem Nordosten der USA (P]M,
MISO, New York, New England). Weitere Lander mit
nodalen Strommarktsystemen sind Teile Kanadas
und Australiens sowie Chile, Mexiko, Russland,
Neuseeland und Singapur.

Mehrere Preiszonen innerhalb von Nationalstaa-
ten gibt es in Europa in Ddnemark, Norwegen und
Schweden sowie in Italien.®®

Die Uberginge zwischen einer Aufteilung in kleinere
Zonen mit relativ geringer Nachfrage und nodalen
Mérkten sind dabei flieend, wie das Beispiel
Skandinavien zeigt. So werden in Skandinavien das
Problem der Liquiditdt und die fehlenden Hedging -
Moglichkeiten iiber ergénzende Absicherungen

der Preisunterschiede zu einem tibergeordneten
Systempreis fiir ganz Skandinavien ergénzt. In
nodalen Méarkten werden vergleichbar dazu Hubs
aus aggregierten Knoten gebildet und Preisdifferen-
zen zu den einzelnen Knoten durch finanzielle Uber-
tragungsrechte abgesichert.

Weitergehende Fragen sind, mit welchen Umset-
zungszeiten fiir eine Aufteilung in kleine Zonen oder
nodale Mérkte zu rechnen ist und inwiefern die
Entscheidung zur Einfithrung nodaler Markte eine
gesamteuropédische Frage oder eine Frage der einzel-
nen Lander ist. Dabei ist klar, dass dies einer sehr
komplexen und individuellen Bewertung bedarf.

Zur Dauer der Trennung von nationalen Méarkten

in Preiszonen kann das Beispiels Schweden eine
erste Orientierung geben. Die Aufteilung Schwedens
erfolgte aufgrund einer Klage Ddnemarks sehr schnell
innerhalb von eineinhalb Jahren. Angeordnet wurde
die Aufteilung von der EU-Kommission am 14. April
2010.%¢ Die Umsetzung erfolgte schon zum 1. Novem-
ber 2011.

35 https:/www.agora-energiewende.de/aktuelles/
strompreiszonen-fuer-deutschland-vorbild-skandinavien

36 European Commission: Commission Decision of 14.4.2010
Relating to a Proceeding under Article 102 of the Treaty on the
Functioning of the European Union and Article 54 of the EEA
Agreement.
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Strommarktdesigns in OECD-Landern entwickeln sich zunehmend

hin zu nodalen Preissystemen

2000

@® National @ Zonal @ Nodal
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FTI Consulting (2023). Anmerkungen: Das Schaubild umfasst die OECD-Mitgliedslander (Stand: 2000) mit Ausnahme Islands. Quellen: IRENA, CAISO,

NYISO, ERCOT, MBIE NZ, Potomac Economics, IESO, DUKES, FERC, SPP, ISO-NE

Der US-Bundesstaat Texas stellte im Zeitraum 1999
bis 2001 eine Einheitsstrompreiszone dar, wurde
dann in vier bis finf Zonen aufgeteilt, bevor im Jahr
2010 Nodal Pricing eingefithrt wurde. Hintergriinde
des Wechsels auf ein nodales System in Texas waren
hohe Ineffizienzen im zonalen Markt, da strukturelle
Engpésse weiterhin vorhanden waren. Damit einher
gingen die Méglichkeit der Marktmacht und Mani-
pulation sowie hohe Redispatch-Kosten.*

In Grof¥britannien lauft derzeit ein Konsultations-
verfahren zur konkreten Einfithrung von zonalen
oder nodalen Mérkten. Die Ursache ist vergleichbar
zum deutschen Fall. Schottische Windparks produ-
zieren billigen Strom, der Grofteil der Nachfrage liegt
jedoch in Stidengland und es gibt nicht gentigend
Ubertragungsleitungen, um den gesamten Windstrom
abzutransportieren. England ist durch DC-Seekabel
mit dem européischen Binnenmarkt nur begrenzt
Uber NTC-Kapazitdten verbunden, was eine Neu-
konfiguration und eine Kopplung unterschiedlicher
Preisbildungsmodelle leichter macht.

37 https:/www.strommarkttreffen.org/07_Andreas%20Jahn%20
(RAP)_%20Texas_%20U%CC%88bergang%20von%20einheitli-
cher%20Gebotszone%20zu%20zonalen%20bidding%20und%20
dann%20LMP.pptx

Der deutsche Strommarkt ist auf Basis einer last-
flussbasierten Marktkopplung (Flow-Based Market
Coupling, FBMC) eng mit einem GroRteil der Lander
West- und Mitteleuropas verflochten.*® Mit dem
FBMC gehen sowohl Wohlfahrtsgewinne als auch
eine Steigerung der Versorgungssicherheit einher.
Aufgrund dieser engen Einbindung stellt sich die
Frage, ob ein deutscher Alleingang (also eine Ent-
scheidung fiir ein nodales System nur in Deutsch-
land) technisch und regulatorisch moglich wére. Mit
einem selektiven Herauslosen waren jedenfalls vor-
aussichtlich Effizienzeinbuflen verbunden. Auf EU-
Ebene wird auch unabhéngig vom Fall Deutschland
diskutiert, ob einzelne Lander ein Nodalsystem® ein-
fihren konnen, so zum Beispiel in Bezug auf Irland,
Polen, zu einem fritheren Zeitpunkt Italien oder in
Bezug auf ein zukiinftiges Nordsee-Offshore-Netz.
Eine Umsetzung ist aber nicht ohne Anderungen der
EU-Regularien moglich. Dagegen wére eine

38 Mai 2015 CWE-Staaten Zentralwesteuropa an den Innengrenzen
D-NL, D-F F-B, NL-B mit Erweiterung im Juni 2022 zur Core-
Region aus 13 Landern aus Zentralwest- und Ost-Europa: Belgien,
Deutschland, Frankreich, Kroatien, Luxemburg, die Niederlande,
Osterreich, Polen, Ruménien, Slowenien, Slowakei, Tschechien
und Ungarn.

39 hittps://www.econstor.eu/handle/10419/295216
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Aulfteilung in beliebig viele Zonen nach EU-Recht
moglich und damit regulatorisch der leichtere Weg,
um Netzengpésse im Strommarkt zu berticksichtigen.

Technische Begrenzungen bestehen in der Rechen-
fahigkeit der Systeme. So wére ein Parallelbetrieb
zwischen dem heutigen Euphemia-Algorithmus
zur lastflussbasierten, grenziiberschreitenden
Day-Ahead-Marktkopplung in Europa und dem
Clearing in einem Nodalsystem sehr herausfor-
dernd. Ein wesentlicher Punkt wére hierbei die
Berticksichtigung von Ringfliissen. Eine zusatzlich
Herausforderung ist es, die vielféltigen Prozesse der
Marktteilnehmer im heutigen System umzustellen.
Zentral im Nodalsystem sind Preisgebote je Netz-
knoten und damit Knoten-Bilanzkreise sowie ein
Echtzeitmarkt. Damit einher gehen Einschrankun-
gen beim Pooling (EE-Prognosefehler, Aggregation
dezentraler Flexibilitét) und damit hohere Risken.
Weitere Herausforderungen stellen die Weiterent-
wicklung des Wettbewerbs verschiedener européi-
scher Strombodrsen und des OTC-Handels dar sowie
die Frage, ob ein nodales System die Etablierung
eines ISO (Independent System Operator) analog
zur US-amerikanischen Praxis erfordern wiirde —
unabhingig vom Ubertragungsnetzbetreiber.

Nichtsdestotrotz scheinen diese Herausforderungen
keine grundsétzlich uniiberwindbaren Hirden fiir
einen zukiinftigen Wechsel auf ein nodales System in
Europa darzustellen. Vermutlich miisste ein nodales
System zunéchst in Pilotregionen eingefiithrt werden,
um auf Basis der Erfahrungen Anpassungen vor-
zunehmen und dann ein schrittweises Herauslosen
von Preiszonen aus dem heutigen Euphemia-Preis-
bildungs-Algorithmus umzusetzen. Grundséatzlich
koénnten beide Systeme in Europa regional parallel
betrieben und gekoppelt werden.*°

40 https://www.econstor.eu/bitstream/10419/184675/1/
Report_13th_FPM_2018_published.pdf und / https:/www.
econstor.eu/bitstream/10419/295216/1/FPM_Summary _
Report_16_05_2024.pdf
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4.2 EU-Perspektive

Eine wesentliche Vorgabe der EU ist die Vervollstén-
digung des europédischen Binnenmarktes fiir Strom.
Im Rahmen des ,Clean Energy Package” (CEP) soll
der Stromhandel maximiert werden. Je mehr Uber-
tragungskapazitit daftir zur Verfiigung steht, desto
starker ist der grenziiberschreitende Wettbewerb
und die Integration erneuerbarer Energiequellen
wird grundsatzlich verbessert. Zentral ist hierfiir

die EU-Vorgabe, bis 2026 schrittweise auf allen fiir
den européischen Binnenhandel relevanten Leitun-
gen mindestens 70 Prozent der Kapazitét fiir Han-
delsgeschafte zur Verfiigung zu stellen (70 Prozent
minRAM-Vorgabe). Sollte wie erwartet der Netz-
ausbau weiterhin Verzégerungen unterworfen sein,
wird dies den Redispatch-Bedarf weiter erhdhen.
Grundsatzlich sollen strukturelle Netzengpésse durch
Preiszonenzuschnitte andressiert werden. Sowohl
durch MaRRnahmen zur Erméglichung der minRAM-
Vorgaben (zum Beispiel Phasenschieber) als auch
durch eine Zonenteilung ist eine Reduktion von
Ringfliissen moglich.

Die Strombinnenmarkt-Verordnung fordert grund-
satzlich eine marktbasierte Ausgestaltung des
Redispatch, also die freiwillige Teilnahme aller
Flexibilitdten an Ausschreibungen. Die bisherige
Beibehaltung des kostenbasierten Redispatch in
Deutschland, also die verpflichtende Teilnahme kon-
ventioneller Kondensationskraftwerke und Speicher
mit mehr als 100 Kilowatt Leistung stellt eine durch
Deutschland beantragte Ausnahme dar. Mit dieser
Erlaubnis einher geht jedoch die Verpflichtung,
strategische Netzengpésse abzubauen, sei es durch
Gebotszonenteilung oder eine Beseitigung von Netz-
engpéssen. Als marktferne Ausnahme stellt der kos-
tenbasierte Redispatch keine dauerhafte Option dar.

Weiterentwicklungen des Européischen Binnen-
marktes der letzten Jahre hatten den Fokus, die
Wohlfahrt weiter zu erhéhen und die Versorgungs-
sicherheit europaweit zu steigern. Dies zeigt sich in
der Erweiterung der lastflussbasierten Marktkopp-
lung auf mittel- und osteuropéische Lander und der
untertdgigen Nutzung von freien Kuppelkapazitdten
fir Intraday-Markt und Regelleistung.
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Der aktuelle Bidding Zone Review der europédischen
Regulierungsagentur ACER adressiert eine mogliche
Zonenaufteilung Deutschlands sowie der Nieder-
lande und Frankreichs. Des Weiteren werden in
Nord-Italien und Schweden neue Aufteilungen in
bestehende zonale Systeme untersucht. Italien weist
zwar bereits Strompreiszonen auf, erlaubt aber tiber
den nationalen Einheitspreis PUN bis auf Pumpspei-
chern keine Nachfrageflexibilitat, welche in Hinblick
auf den Ausbau der Photovoltaik schneller notwendig
werden kann.

Aber auch in anderen européaischen Landern zeigen
sich die zunehmenden Herausforderungen durch
die Dynamik des Ausbaus von EE-Anlagen und

der Stilllegung von Kohlekraftwerken. Weitere
Ankniipfungspunkte bestehen in der Integration
der Offshore-Windenergie der Nordsee-Anrainer.
Hier zeigen sich Kostenvorteile durch die l&nder-
Ubergreifende Vermaschung oder Offshore-Hubs
untereinander, zudem wiirden Elektrolyseure von
glinstigen Strompreisen nahe der Offshore-Wind-
parks profitieren. Diese Hubs wiirden dabei zukiinf-
tig eigene européische Marktgebiete darstellen.

Modellierte Abweichung der Strombeschaffungspreise fur Elektrolyseure und
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Wie im vorangegangen Kapitel darstellt, ist dabei die
Einfiihrung von einem nodalen System in einzelnen
Landern beziehungsweise ein sukzessiver Ubergang
eine technisch realistische Option, wahrend regu-
latorisch derzeit nur eine Einfiihrung von beliebig
kleinen Zonen zuléssig ist. In diesem Rahmen sind
auf der Zeitskala je nach nationaler Dynamik des
EE-Ausbaus und der Erschlielbarkeit von Lastfle-
xibilitdtspotenzialen unterschiedliche Vertiefungen
des Marktdesigns in den verschiedenen Mitglieds-
ldandern moglich.

4.3 Notwendigkeit regionaler
Steuerung von Investitions-
entscheidungen

Wie in den Analysen in Kapitel 3 dargestellt, besteht
eine wichtige Funktion regionaler beziehungsweise
lokaler Strompreise darin, einen effizienten Anla-
geneinsatz zu ermoglichen, der Netzrestriktionen
berticksichtigt. So zeigt zum Beispiel die Analyse der
Preiswirkungen auf den Einsatz von Pumpspeichern,
dass gerade in Stiddeutschland die Optimierung auf

Industrie in den 22 lokalen Preis-Hubs im Vergleich zur einheitlichen Zone

Strompreis Elektrolyse*
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einen einheitlichen Strompreis zu hohen Ineffizien-
zen fithrt. Der aktuelle sehr dynamische Markthoch-
lauf von Batteriespeichern und ihr Einsatz in den
Intraday - und Regelleistungsmarkten wird dieses
Problem verschérfen.

Im Folgenden wird die Frage adressiert, inwieweit
geografisch differenzierte Preissignale geeignet
sind, neben Dispatch- auch Investitionsentschei-
dungen regional zu steuern. Hierbei ist zu diffe-
renzieren zwischen Technologien, die grundsétz-
lich Freiheitsgrade haben in ihrer Standortwahl,
wie Elektrolyseure, Industrie-Neuansiedlungen,
grofe Speicher, (H,-)Kondensationskraftwerke und
EE-Anlagen, sowie Technologien mit festem Orts-
bezug, wie dezentralen Flexibilitats-Optionen oder
H,-KWK-Kraftwerken.

Dabei stehen insbesondere Elektrolyse (Fokussierung
auf bestimmte Netzknoten) und Industrie-Ansied-
lungen (breitere Verteilung im Norden) im Fokus der
Diskussion. Abbildung 30 zeigt die Abweichungen
der Strombeschaffungspreise fir Elektrolyseure und
Industrieanlagen zwischen einer groen Zone und
der Konfiguration mit 22 lokalen Hubs.

4.31 Elektrolyse und grof3e Speicher

Insbesondere fiir Elektrolyseure stellt sich die Frage,
inwiefern eine Standortwahl netzknotenscharf
gesteuert werden kann, um Netzanbindungskosten
(Stromnetz, H,-Netz) zu minimieren und Abregelung
von EE-Anlagen zu vermindern. Dies konnte sowohl
Uber regional differenzierte Netzentgelte (Baukos-
tenzuschiisse) als auch iiber lokale Preise erfolgen.
Hierbei muss jedoch das in Abschnitt 3.6.2 erlédu-
terte hohe Risiko von lokalen Strompreisdnderungen
aufgrund der Abhéangigkeit von wenigen kritischen
Netzelementen berticksichtigt werden. Vergleichbar
ist die Einschétzung fiir groRe Speicher. Fiir beide
konnte gegebenenfalls eine direkte Verbindung zu
Standorten mit sehr grofen Windenergie-Onshore-
und PV-Freifldchen-Parks eine dritte Alternative
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sein. Durch die Uberbauung von Netzanschluss-
punkten durch EE-Anlagen kann es hier begrenzte
zusétzliche Anreize geben.*

4.3.2 Standortentscheidungen fir Industrie-
ansiedlungen

Wie bereits in den Ergebnisauswertungen erldutert,
kann der geringere Borsenpreis in Verbindungen

mit einem héheren EE-Stromanteil in der Region

fir Standortentscheidungen der energieintensiven
Industrie einen wichtigen Faktor darstellen. Dabei
wirde sowohl ein lokales als auch ein zonales System
standorteffektive Anreize fiir Nord- und Ostdeutsch-
land bieten. Fiir die energieintensive Industrie ist
dabei der Bérsenstrompreis aufgrund der erheblichen
Netzentgeltrabatte und der Stromsteuerbefreiung

ein sehr hoher relativer Kostenanteil. Entsprechend
wére ein regionaler Strompreis hier zielfithrend - mit
abnahme- und branchenspezifischen Unterschieden.
Auf politischer Ebene wird wesentlich sein, einen
Interessensausgleich zu finden, zum Beispiel tiber die
Kompensation von Strompreissteigerungen in den
betroffenen Regionen in weiten Teilen im Stiden und
einigen Regionen im Westen Deutschlands bezie-
hungsweise von verringerten Marktwerten insbe-
sondere fiir EE-Anlagen in Nord- und Ostdeutsch-
land. Ein derartiger Ausgleich konnte andererseits die
dynamische Effizienz regionaler Preisen begrenzen.

4.3.3 (H,-)Kondensationskraftwerke

Kondensationskraftwerke sollten aus Griinden der
Systemresilienz beziehungsweise -stabilitit grund-
satzlich geografisch verteilt gebaut werden. Da aber
- wegen ihrer Warmefunktion - standortgebundene
KWK-Anlagen hierzu einen grofien Beitrag leisten
werden, bestehen aus technischer Sicht Freiheits-
grade, um den Zubau von Kondensationskraftwerken
zu steuern. Das kann effizient iiber lokale Preise

41 https://www.iee.fraunhofer.de/de/presse-infothek/Presse-
Medien/2024/ungenutzte-kapazitaeten-fuer-netzanschluss-
von-erneuerbaren.html
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geschehen, iber netzbezogene Anreize, grundsatzlich
aber auch durch eine entsprechende Ausgestaltung
von Kapazitdtsmechanismen.

4.3.4 Erneuerbare-Energien-Anlagen

Fiir groRRe Erneuerbare-Energien-Anlagen stellt sich
im Hinblick auf begrenzte Flachenverfiigharkeit und
immer noch lange Genehmigungsdauern grundsatz-
lich die Frage, inwiefern es fiir eine effektive regionale
Marktsteuerung aus systemischer Perspektive zum
Erreichen der Windkraft- und PV-Zubauziele Spiel-
raum gibt. Weitere Faktoren, die die Standortwahl fiir
Windenergie- und PV-Anlagen beeinflussen, sind

die Ausgestaltung des Investitionsrahmens, Akzep-
tanzfragen, Blrgerbeteiligungsmoglichkeiten und
Wechselwirkungen zur Agrarpolitik. Regionale Steue-
rungseffekte kénnten zudem iber sogenannte ,tiefe
Netzanschlussentgelte” beziehungsweise regional
differenzierte Baukostenzuschiisse erreicht werden.*?

Fir Offshore-Windkraft ist aufgrund der Abhéngig-
keit von der Infrastruktur der Netzanbindung und der
langen Planungs- und Umsetzungsprozesse grund-
satzlich ein tiber Projektausschreibungen regulierter
Markt notwendig. Preissignale beeinflussen hierbei
nicht die Standortentscheidung, sondern die Frage, ob
Anlagen umgesetzt werden koénnen. Nach den Nega-
tiv-Geboten der Vergangenheit in Erwartung hoher
Erléspotenziale einer Einheitsstrompreiszone ist
zuletzt eine gewisse Trendumkehr sichtbar geworden.
Dies kann Auswirkungen auf den Investitionsrah-
men beziehungsweise die Absicherungserwartung
der Investoren haben. Das Ausmal?, in dem Investo-
ren in Erneuerbare Energien sich an der Finanzierung
der Netzinfrastruktur fiir die Offshore-Anbindung
beteiligen, wird perspektivisch eher geringer werden,
insbesondere in einem zonalen oder lokalen System.
Anderseits ist durch Elektrolyseanlagen langfristig
eine Stabilisierung der regionalen Stromerlése in
Hohe der Grenzkosten fiir eine wettbewerbsfdhige
Wasserstofferzeugung zu erwarten.

42 https://ariadneprojekt.de/media/2022/06/Ariadne-Analyse_
Regionale-Steuerungsinstrumente_Juni2022.pdf
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4.3.5 Diskussion weiterer Investitionen

Lokale Preise kénnen dazu beitragen, giinstigen
Strom zu Zeiten hoher lokaler EE-Einspeisung in
Power-to-Heat-Anlagen vor Ort zu nutzen. Gerade
im Markthochlauf kénnen so Standortanreize fiir
Investitionen in Elektrodenkessel vermittelt werden,
um die strombasierte Warme fiir Fernwarmenetze
oder Industrieprozesswérme zu nutzen.

Fir dezentrale Flex-Optionen (zum Beispiel E-Pkw,
Warmepumpen, PV-Speicher) sind die Investitions-
anreize gering. Eventuell kann sich iiber regionale
Strompreise eine Priorisierung des Aufbaus von
Portfolien durch Aggregatoren zur Vermarktung von
Flexibilitdten im Norden ergeben. Regional diffe-
renzierte Strompreise wiirden voraussichtlich zu
einer hoheren zeitlichen Kongruenz mit zeitvariablen
Netzentgelten im Verteilnetz fithren und dadurch
die Effizienz der Auslastungssteuerung der Netz-
infrastruktur erhéhen.*?

4.3.6 Beweislastumkehr

Zuletzt seinoch ein Gedankenexperiment gewagt

- man konnte die ,Suchfrage” auch umdrehen, sich
also l6sen von der Frage, welche Konsequenzen eine
Umstellung der Preiszonenkonfiguration mit sich
bréachte, hin zu der Frage nach den Konsequenzen
fir das Stromsystem, sollten Investitionen an den
falschen - aus Perspektive des Stromsystems
,falschen” Standorten getdtigt werden, also: Wie
beeinflussen ,falsche” Standortentscheidungen die
Energiewende? Wer zahlt die Mehrkosten der damit
einhergehenden Ineffizienzen? Grundsatzlich ist
mit Effizienzeinbullen und damit — gerade auch

vor dem Hintergrund beschrankter Ressourcen wie
Rohstoffen oder Personal — mit einer Verlangsamung
der Transformationsgeschwindigkeit, h6heren Ener-
giekosten und zusétzlichen Emissionen zu rechnen.
Die resultierenden Mehrkosten treffen Endver-
braucherinnen und Endverbraucher iiber héhere

43 https://[www.agora-energiewende.de/fileadmin/Proe
jekte/2023/2023-14_DE_Flex_heben/A-EW_315_Flex_heben_
WEB.pdf
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Netzausbau-, Redispatch-Kosten und Strompreise.
Fiir die Erzeuger entstehen Erléseinbuflen bezie-
hungsweise zusétzliche Einnahmen in Abhéngigkeit
vom konkreten Marktdesign und dem Umgang mit
Bestandanlagen.

4.4 Weiterer Untersuchungsbedarf

Die Analyse der Auswirkungen, die alternative Preis-
zonenkonfigurationen bis hin zu lokalen Preisen auf
das deutsche Stromsystem in den Jahren 2019 bis
2023 gehabt hétten, zeigt: Ein Loslosen von der ein-
heitlichen Preiszone ist aus energiewirtschaftlicher
Sicht sinnvoll. Lokale Preisanreize haben eine hohere
Systemeffizienz, da Kraftwerksbetreiber, Speicher-
betreiber und Stromverbraucher die Netzengpésse in
der kurzfristigen Einsatzplanung berticksichtigen.

So entsteht ein kostengiinstigerer Kraftwerkseinsatz
als in der einheitlichen Preiszone inklusive nach-
traglichem Redispatch durch die Ubertragungsnetz-
betreiber. Mit steigendem Anteil Erneuerbarer Ener-
gien, mehr lastseitiger Flexibilitat sowie verstarktem
Handel mit den européischen Nachbarn wird der
Kostenvorteil lokaler Preissignale weiter steigen,

da vermehrt Netzengpésse zu erwarten sind.

Fir eine umfassende Bewertung der Vor- und Nach-
teile dieser Alternativen sowie fiir die Entwicklung
einer moglichen, langfristigen Roadmap fir eine
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Anderung des Strommarktdesigns hin zu lokalen
Preissignalen stellen sich aus unserer Sicht noch
weitere Fragen, die dringend adressiert werden
sollten:

Wie waren die Auswirkungen auf die Marktkon-
zentration, gegebenenfalls marktbeherrschende
Stellung in einzelnen Zonen, und wie liele sich
diese regulatorisch vermeiden?

Welcher effektive Stromkostennachteil ergibt sich
durch verringerte Terminmarktliquiditat und/oder
Absicherungsqualitdt am Ort der Netzverkntpfung
und wie lassen sich diese etwaigen Nachteile
begrenzen?

Welchen Effekt hat ein im Zuge eines Zonensplits
abgeschwachtes minRAM-Kriterium auf Importe
und Redispatch?

Wie entwickeln sich Redispatch und Preiseffekte in
Zonen-Konfigurationen mit mehr als drei Zonen?

Betrachtet man kiinftige Stromsysteme: Welche
Effekte haben zunehmend flexiblere Nachfrager

und Speicher auf die systemische Effizienz eines
bestimmten Marktdesigns? In welchem Male
konnen lokale Preise, die Investition in und den
Betrieb von Flexoptionen bedingen, die Integrations-
fahigkeit fiir EE-Strom erh6hen?
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Anhang

Modellierungsmethodik

Abgrenzung der historischen Analyse dieser
Studie (2019 bis 2023) vom Live-System
(ab 2024)

Fir die Berechnung der historischen Jahre 2019
bis einschlieRlich 2023 wird ein Datenfluss aus
verschiedenen Inputdaten (insbesondere von

der ENTSO-E-Transparenzplattform und dem
Agorameter*) zusammen mit Simulationsmodellen
des Fraunhofer IEE zur regionalen EE-Erzeugung
und Last mit dem Strommarktmodell (SCOPE EM)
und dem Netzmodell (IEE OPT) des Fraunhofer IEE
kombiniert.

Der Datenfluss in der Modellierung der historischen
Jahre fiir die Studie stimmt bis auf wenige Ausnah-
men mit dem Datenfluss des Lokalen Agorameters
Uberein, weshalb im Folgenden an verschiedenen
Stellen auf dessen Hintergrunddokumentation
verwiesen wird. Die Unterschiede zwischen den
Daten der Studie und dem Lokalen Agorameter im
Live-Betrieb sind:

- Betrachtungszeitraum: Die Studiendaten umfas-
sen die Jahre 2019 bis 2023: Betriebsbeginn des
Lokalen Agorameters ist 2024. Die historischen
Daten im Lokalen Agorameter stammen demnach
aus den Studienergebnissen.

- Verwendung von Ist-Werte in der Studie,
Verwendung von Ist- und Prognosewerten
im Lokalen Agorameter.

- Keine Berechnung von drei Zonen, sondern nur
der lokalen Preis-Hubs im Lokalen Agorameter.
Deshalb auch keine Redispatch-Rechnung im
Lokalem Agorameter.

- stiindliche Reoptimierung im Lokale Agorameter
statt 24 Stunden in der historischen Auswertung

- Berechnung der Warmelast im Lokalen Agorameter.

44  https://www.agora-energiewende.de/daten-tools/agorameter

- Wasserkraft

- vergangenes Kalenderjahr fiir saisonale
Speicherfiillstandserwartung im Lokalen
Agorameter - keine Flexibilitatsiiberschatzung

- représentatives Jahr fiir Wasserzufluss im
Lokalen Agorameter -» Abweichungen gegen-
iber ENTSO-E Stromerzeugungsdaten/
Energiebilanzen

Datenaufbereitung

Abgesehen von statischen Eingangsgrofen (GIS-
Daten, Stammdaten, Marktwerten, Stromnetzkenn-
werten, Kraftwerkslisten) werden Zeitreihen in
stiindlicher Auflosung aufbereitet. Diese Zeitreihen
beziehen sich auf die Ist-Werte von:

- Windenergie

- Photovoltaik

- Stromnachfrage

- Must-run-Kraftwerken
(Biomasse, Erdgas-BHKW, Mill, Geothermie)

- NTC-Werte

- Handelsflissen

- Brennstoffpreisen

- CO,-Preisen

- Kraftwerksverfiigbarkeiten

- Lufttemperatur

- Sonneneinstrahlung

Hinsichtlich der rdumlichen Auflésung dieser
Zeitreihen wird zwischen Deutschland und den
europdischen Nachbarldndern unterschieden.

Als européische Nachbarlander werden die Lander
betrachtet, die in Abbildung 4 als NTC- und PTDF-
gekoppelt bezeichnet werden. Die Zeitreihen dieser
Lander werden von der ENTSO-E-Transparency-
Plattform und fiir Deutschland auch vom Agorameter
bezogen. Hinsichtlich der raumlichen Auflosung
werden die europédischen Lander durch jeweils eine
Zeitreihe abgebildet.
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Fir Deutschland hingegen werden Windenergie-,
Photovoltaik-, und Stromverbrauchszeitreihen
speziell behandelt und in einer rdumlichen Auflosung
von Postleitzahlen (PLZ) aufbereitet. Hierfiir erfolgt
eine Hochrechnung von lokalen Referenzparks auf
Flachen bekannter installierter Kapazitédt. Dabei wer-
den physikalische Modelle und Machine Learning fir
die Wetterabhéngigkeit der Referenzparkprognosen
unter Nutzung von Wetter- und Satellitendaten sowie
Stammdaten von den Ubertragungsnetzbetreibern
und des Marktstammdatenregisters eingesetzt. Die
Berechnungsergebnisse stellen ein Erzeugungspoten-
zial vor markt- oder netzbedingter Abregelung dar.

Fiir die Stromverbrauchszeitreihen in Deutschland
wird methodisch eine Kombination aus Standard-
lastprofil(SLP)-basiertem Bottom-up- und ENTSO-
E-Last-basiertem Top-down-Ansatz angewendet.
Dabei wird eine deutschlandweite Modellierung
basierend auf umfangreichen Geodaten, die unter
anderem Landesdmter auf Gemeindeebene verwen-
den, weiter lokal differenziert. Fiir die zeitliche Auf-
l6sung der regionalen Industrieverbrauche wird ein
synthetisches Lastprofil aus der residualen ENTSO-
E-Zeitreihe gebildet.

Schematische Darstellung der Anlageneinsatzplanung

mit SCOPE EM des Fraunhofer IEE
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Die rdumlich unterschiedlich genau aufgeldsten
Windenergie-, PV- und Stromverbrauchsdaten
werden in Postleitzahlen-scharfe Berechnungen von
Erzeugung und Verbrauch aggregiert und flexibel auf
die rdumlichen Aggregationen (eine Zone, drei Zonen,
22 Hubs) bezogen. Die Ergebnisse der Strommarkt-
modellierung werden auf die 450 Netzknoten fir die
nachgelagerte Redispatch-Berechnung aggregiert.
Fir Europa wird fiir die Netzknoten-Regionalisie-
rung ein vergleichbarer, aber deutlich groberer
Ansatz gewéhlt.

Die regionalen EE- und Stromverbrauchszeitreihen
werden nachtréglich einer Skalierung unterzogen,
um sie an die entsprechende Deutschland-Zeitreihe
des Agorameters und an gemeldete EE-Abregelungs-
mengen anzupassen.

Die Deutschland-Zeitreihen der Must-run-Kraft-
werke, Brennstoffpreise, CO,-Preise und Kraft-
werksverfligharkeiten werden mit Verteilungs-
schlisseln oder Kraftwerkslisten rdumlich héher
aufgeldst beziehungsweise zugeordnet.

- Abb. 31
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Die Zeitreihen der Lufttemperatur und der Einstrah-
lung liegen in hoher rdumlicher Auflésung fiir alle
Lander vor, die in Abbildung 3 als NTC- und PTDF-
gekoppelt bezeichnet werden, und werden fiir die
Modellierung von Warmelasten verwendet.

Strommarktmodellierung

Die sektorlibergreifende Einsatzplanung der Kraft-
werke und Flexibilitdtsoptionen wird mit dem
Strommarktmodell SCOPE Electricity Market (SCOPE
EM) durchgefiihrt. Hierbei handelt es sich um ein
Fundamentalmodell zur Bestimmung des kosten-
minimalen Anlageneinsatzes von Stromerzeugungs-
kapazitaten, flexiblen Lasten und Speichern. Um
eine Modellierung in Anlehnung an die Ablaufe des
Strommarktes durchzufiithren, werden die Stunden
des Jahres mittels rollierender Planung durchlaufen.
Die Diskrepanz zwischen Preisbildung am Day -
Ahead-Markt (Prognose zum Mittag des Vortrags)
und der statistischen Ist-Einspeisung (ein halber bis
eineinhalb Tage spéater) wird hierbei vereinfacht als
eine Clearingpreis-Auktion auf Basis der Ist-Werte)
umgesetzt (in der Praxis als Abfolge von Day-Ahead
und Intraday).

Das bedeutet, dass jeweils ein Zeitraum von zum Bei-
spiel 48 Stunden optimiert wird, der fiir den ndchsten
Optimierungsschritt 24 Stunden zeitlich nach vorn
geschoben wird (im Falle des Live-System erfolgt
diese rollierende Reoptimierung jedoch stiindlich).
Speicherfiillstande sowie Stillstands- und Anfahr-
zeiten von Kraftwerken werden dabei in den jeweils
néchsten Optimierungsschritt ibertragen. Aufgestellt
wird ein gemischt-ganzzahliges lineares Optimie-
rungsproblem, welches durch den kommerziellen
Solver Gurobi geldst wird. Das Modell SCOPE EM
selbst ist in Matlab implementiert.

Da der Fokus der Analysen auf Deutschland liegt,
wird der fossile Kraftwerkspark inklusive Verfiig-
barkeitsdaten (Kondensationskraftwerke und KWK)
in Deutschland blockscharf (alle Anlagen mit mehr
als zehn Megawatt Leistung) abgebildet, wéhrend
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die Kraftwerke im europédischen Ausland je Typ und
Brennstoff aggregiert werden, damit die Rechenzeit
handhabbar bleibt.

Die Regelleistungsvorhaltung ist zwar grundsatzlich
eine Funktionalitat der Modellierung; aber auch sie
wurde aufgrund der begrenzten Rechenzeit vernach-
lassigt (unter Berticksichtigung von Leistungsab-
schlédgen von Batteriespeichern und Pumpspeichern
fir Primér- und Sekundérregelleistung). Die Knoten-
preise werden mit nachgelagerter Opportunitédtskos-
tenberechnung auf Basis der dualen Variable sowie
Anfahrkosten, vermiedenen Anfahrkosten und ver-
miedenen Erlésen sowie einer Abschalt-Merit-Order
tir EE-Anlagen in der Marktprémie bei negativen
Preisen bestimmt.

Bei einem Wechsel auf das lokale Preissystem
werden die Ubertragungskapazititen zwischen den
neuen innerdeutschen Netzgebieten dabei mittels
Flow-Based Market Coupling (FBMC) abgebildet.

Fiir européische Nachbarldnder beziehungsweise
Deutschland mit einer einheitlichen Zone oder drei
Zonen wird die Methodik im Folgenden beschrieben.

Die Stromimporte und -exporte der in Abbildung 4
als ,Satelliten” bezeichneten Lander werden tiber
die Handelsfliisse abgebildet, die auf der ENTSO-
E-Transparenzplattform als scheduled commercial
exhanges bezeichnet werden.

Fiir die ibrigen Landern und Regionen aus Abbil-
dung 4 wird der Stromaustausch fiir die Anrainer
entweder mittels Net Transfer Capacities (NTC) oder
Flow-Based Market Coupling (FBMC) beschréankt. Fiir
das NTC-Potenzial konnen die zeitlich aufgelésten
Handelskapazitdten der ENTSO-E je Kuppelstelle
verwendet werden. Im Fall von Belgien-Deutsch-
land handelt es sich um eine einzelne HGU-Verbin-
dung. Im Falle von FBMC muss auf den detaillierten
Netzdatensatz des Fraunhofer IEE zurlickgegriffen
werden. Zusétzlich muss dabei die zeitliche Entwick-
lung der minRAM-Vorgaben der Core-Region fiir

die jeweiligen Szenariojahre berticksichtigt werden
(siehe Tabelle 9).

83



minRAM-Vorgaben in [%] der Kapazitat pro kritischem Netzelement
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- Tabelle 9

der Core-Region (Core Capacity Calculation Region)

Vereinfacht

wie 2020 W2 13 10

I I I l

FUr 2019 bis 2023 entspricht dies den Vorgaben in den Varianten Einheitsstrompreiszone und Drei-Zonen-Aufteilung
Quelle: https://www.netztransparenz.de/xspproxy/api/staticfiles/ntp-relaunch/dokumente/strommarktdesign/clean-energy-package/compli-

ance_bericht_de.pdf

FBMC wurde dabei in der Realitét fiir die Jahre

2019, 2020, 2021 nur fiir die CWE-Staaten (Market
Coupling Western Europe) angewandt und in den
Jahren 2022 und 2023 fiir die Core-Region erweitert.
Aus Griinden der direkten Vergleichbarkeit wurde
dies jedoch vereinheitlicht tiber alle Jahre als FBMC
abgebildet. Fir ein lokales System sind minRAM-
Vorgaben sowohl innerhalb Deutschlands als auch
an den direkten Kuppelstellen Deutschlands zu den
Anrainern nicht mehr notwendig, da der Markt die
Engpésse bereits abbilden wiirde. Im Model wird der
verbleibende Redispatch aufgrund der Aggregation
auf 22 Hubs deshalb vernachléssigt. Der kiinstliche
Einfluss einer Marktdesignédnderung im Referenzfall
der einheitlichen Zone (NTC statt FBMC zu Oster-
reich, Tschechien und Polen sowie zur Schweiz) soll
hierbei in der Auswertung der Anfangsjahre vermie-
den werden. Von Frankreich tiber Deutschland und
die Schweiz finden derzeit hohe Transitfliisse nach
[talien statt. Durch den Wechsel auf lokale Preise
bildet der Handel die Physik des Netzes direkt ab und
verflighare Leitungskapazitdten kdnnen tendenziell
besser ausgenutzt werden. Durch den reduzierten
Modelansatz auf Anrainerstaaten beziehen sich die
ENTSO-E-Daten zur Stromnachfrage aus Italien
jedoch weiterhin auf die reale Marktsituation der
einheitlichen Preiszone. Deswegen ist der Einfluss
auf den Handel im Model abgeschwéacht.

Fiir die Variante der drei Zonen kénnten gegebenen-

falls geringere minRAM-Vorgaben diskutiert werden.

Eine genaue Festlegung bedarf aber tiefer gehender
Untersuchungen der volkswirtschaftlichen Vorteile
geringerer Strompreise bei hoheren Redispatch-
Kosten, wenn dem Handel héhere Mindestleistungen
zur Verfiigung gestellt werden. Im Rahmen der Studie
wird hier vereinfacht und analog zur einheitlichen

Preiszone nur die einheitliche EU-Vorgabe sowohl
innerhalb Deutschlands als auch zu den Anrainern
berticksichtigt. Abbildung 33 gibt einen Uberblick,
welche Leitungen als kritische Netzelemente (Critical
Network Elements (CNE)) dabei je nach modelliertem
Marktdesign explizit berticksichtigt werden.

Fiir saisonale Speicher-Wasserkraft insbesondere
im Alpenraum und Skandinavien wird fir das
hydrologische Jahr der Speicherfiillstand als zusétz-
liche Nebenbedingung in der rollierenden téglichen
Planung abgebildet. Innerhalb Deutschlands wird
dies zwar ebenfalls berticksichtigt, hat aber aufgrund
des sehr geringen Anteils an Saisonalspeichern nur
geringe Rickwirkungen auf den Strommarkt. Dabei
wird fiir jedes der fiinf Jahre das jeweilige historische
hydrologische Jahr verwendet. Damit einher geht
eine Uberschitzung der Flexibilitit der Wasserkraft
durch perfekte Voraussicht.

Fir den Live-Betrieb des Lokalen Agorameters

stellt sich die Situation dagegen anders dar. Uber
die ENTSO-E-Transparency-Plattform sind keine
Prognosewerte fiir Wasserzufluss und Markterwar-
tung fir das laufende Jahr verfiigbar. Damit einher
geht auch im Live-System eine Abweichung der
Ist-Stromerzeugungsmengen gegentber der model-
lierten Wasserkraft in Europa. In Anbetracht dieser
Spannweite der Flexibilitat erfolgt eingangs ein
Vergleich der fiinf modellierten historischen Jahre
2019 bis 2023 hinsichtlich Zufluss und Wasserwert
(saisonale Fiillstandsrandbedingung) fiir Osterreich,
Schweiz und Frankreich. Im Vergleich stellt das Jahr
2023 am ehesten ein mittleres Jahr dar. Eine weitere
Frage ist, inwiefern sich durch einen Wechsel des
Marktdesigns in Deutschland die saisonale Planung
im Alpenraum &ndern wiirde. Dazu wurde fiir das
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Jahr 2019 eine vereinfachte Jahreseinsatzplanung

mit 22 Knoten auf Basis von NTC statt FBMC durch-
gefiihrt. Im Ergebnis zeigt sich ein vernachléssigba-
rer Einfluss auf den Speicherwasserfillstand in den
Nachbarlédndern Deutschlands (siehe Abbildung 32).

Die Wérmelastzeitreihen werden auf Grundlage von
flachendeckenden Temperatur- und Einstrahlungs-
prognosen berechnet, die mit Einwohnerzahlen
gewichtet werden.

Saisonaler Wasserzulauf und Speicherfullstand von Wasserkraftwerken

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Die Berechnung der CO,-Emissionen erfolgt tiber
brennstoffspezifischen Emissionsfaktoren [g/kWh].
Folgende Brennstoffe werden berticksichtigt: Braun-
kohle, Steinkohle, Erdgas, schweres Heizdl und leich-
tes Heizol. Die absoluten Emissionen ergeben sich
aus der Multiplikation der Emissionsfaktoren mit der
jeweiligen stiindlichen Stromerzeugung von Braun-
kohle-, Steinkohle-, Erdgas- und Olkraftwerken.

fur Deutschland und dessen Anrainern im Alpenraum
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Netzberechnungen
Datenbasis und Methodik Redispatch 2.0

Das Ubertragungsnetz wird auf Basis verfiigbarer
Netzkarten und Datentabellen der Ubertragungs-
netzbetreiber erstellt. Zusatzlich wird das Netzmodell
um die im Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) und
im Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG) verankerten
NetzumbaumaRnahmen erweitert. Die zunehmen-
den Eingriffsmoglichkeiten der Netzbetreiber in den
Leistungsfluss — wie HTL und PST leitungsscharf und
Flow-Monitoring pauschal — werden gemal aktueller
Verbreitung differenziert abgebildet. Die Modellie-
rung der Netzbetriebsfithrung erfolgt mit IEE.OPT.

Grundsétzlich wird zwischen kurativem und
praventivem Redispatch unterschieden, um die
Versorgungssicherheit im (n-1)-Fall jederzeit
gewdhrleisten zu konnen. In der Praxis bestehen
jedoch Herausforderungen in der Prognostizierbar-
keit von Engpéssen und der Verfiigbarkeit von Mess-
daten. Des Weiteren ist Redispatch zwar bislang eine
nationale Aufgabe im européischen Strommarkt, in
geringem Mafe wird aber auch grenziiberschreiten-
des Countertrading genutzt (bislang insbesondere
zwischen Deutschland und Danemark), auch weil
sich manche Netzengpésse nur mit grenziiberschrei-
tenden Entlastungsmafnahmen 16sen lassen. In der
Modellierung wird jedoch von perfekter Voraussicht
von Engpéssen ausgegangen und Countertrading
damit vernachldssigt.

Der Redispatch 2.0 wird dabei mittels technologie-
spezifischen Kostenannahmen kostenminimal

optimiert. Grundsétzlich sind die Aufwandsent-
schadigungen fir thermische Kraftwerke nicht
verdffentlicht. Der Einfluss der Brennstoffkosten
und des Kraftwerkstyps ist dabeiim Vergleich zur
Hohe der Startkosten (absolut und in Abhéangigkeit
der Stillstandszeit) oder zur Preisdifferenz zwischen
Day-Ahead- und Intraday-Handel begrenzt. Ent-
scheidend ist insbesondere, wie effektiv sich eine
Leistungsdnderung am Kraftwerksstandort iiber den
Leistungsfluss auf einen konkreten Netzengpass

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

auswirkt. Aus diesem Grund wird vereinfacht von
gleichen Redispatch-Kosten der Kondensations-
kraftwerke ausgegangen und die Mindestfaktoren
werden fiir die nachrangige Abregelung von

KWK- und EE-Anlagen mit relativ dazu flinffach
beziehungsweise zehnfach so hohen Kosten in der
Optimierung berticksichtig. Die durch das Model
ermittelten Redispatch-Mengen und EE-Abregelun-
gen werden dann auf die verdffentlichten relativen
Kosten bezogen. Die EE-Abregelungen im Verteilnetz
werden dabei nicht durch Marktdesign-Anderungen
adressiert und sind auch in der Modellierung der
lokalen Preise ein verbleibender Kostenfaktor. Aus
diesem Grund werden die Redispatch-Kosten zwi-
schen den Marktdesignvarianten als Differenzkosten
ausgewiesen. Zur grundséatzlichen Einordnung des
hohen Einflusses des Marktdesigns auf die absoluten
Kosten wird hierbei auf das Jahr 2021 verwiesen, in
dem 73 Prozent den ursédchlichen Maftnahmen in den
Ubertragungsnetzen und deren Ubergabepunkten
zuzurechnen sind.

Erzeugungsanlagen, die klar den jeweiligen Netz-
knoten zugeordnet werden kénnen, erhalten eine
entsprechende feste Zuordnung. Dies betrifft
beispielsweise Offshore-Windkraftanlagen, bei
denen die Anlandungspunkte der HGU-Uber-
tragung bekannt sind, oder Kraftwerke, die in der
Kraftwerksliste der BNetzA aufgefiihrt sind. Fiir den
Stromverbrauch sowie flir Erzeugeranlagen, die
nicht klar zuzuordnen sind, wird ein Ansatz basie-
rend auf geografischer Ndhe angewandt. Hierbei
werden die regionalisierten Ergebnisse der Strom-
marktsimulation dem Netzknoten mit der geringsten
geografischen Entfernung zugeordnet. Mithilfe dieser
Zuordnung werden die Netznutzungsfélle (NNF) fiir
die Netzbetriebsfithrung erstellt.

Zur Bestimmung der Engpésse im Netz werden die
Leistungsfliisse der NNF ausgewertet. Dabei gilt
eine Leitung als Giberlastet, wenn die Auslastung den
Grenzwert von 70 Prozent Gberschreitet. Die Ober-
grenze fir die maximale Auslastung der Leitung
ergibt sich aus der vereinfachten Abbildung des
(n-1)-Kriteriums als Planungsrichtlinie.
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Input fiir die Marktberechnung

Zur Beriicksichtigung begrenzter Ubertragungskapa-
zitdten zwischen den Marktgebieten wird zunéchst
der stiindliche Leistungsfluss bendtigt, welcher sich
aus der jedem Netzknoten zugeordneten Einspeisung
und Last ergibt. Der Leistungsfluss wird hier als
lineare Naherung tiber die vollstdndige Power-Trans-
fer-Distribution-Faktor(PTDF)-Matrix des Ubertra-
gungsnetzes abgebildet, das heift, alle Leitungen und
Knoten des betrachteten Ausschnitts des Ubertra-
gungsnetzes sind enthalten. Zusatzlich wird fiir den
Base Case der notwendige Redispatch zur Sicherstel-
lung eines giltigen Leistungsflusses berechnet. Der
Leistungsfluss des Base Case sowie die knoten- und
leitungsscharfe PTDF-Matrix bilden die Grund-

lage zur Berechnung der Flow-Based-Parameter

tiir Europa, fiir die Berechnung der drei Zonen und
lokalen Preise.

Die Basis fiir die Auswahl der kritischen Netzeler
mente ist das Leistungsflussergebnis einer NTC-
Marktberechnung fiir das jeweilige historische
Kalenderjahr, die vor der Redispatch-Berechnung
erfolgt. Fiir die Auswahl der kritischen Netzelemente
im Live-System werden immer die ermittelten Daten

Schematische Darstellung der Anlageneinsatzplanung
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des Vorjahres als ndchstgelegenen Zeitpunkt ver-
wendet. Die Festlegung der kritischen Netzelemente
gilt also immer fiir ein Kalenderjahr. Die Gewichtung
der Wirkung der einzelnen Netzknoten des bertick-
sichtigten deutsch-européischen Netzes auf die
kritischen Netzelemente erfolgt dabei fiir jede Stunde
individuell iber die Generation Shift Keys (GSK).

Zur Anpassung des FBMC an alle drei modellierten
Strommarktdesigns (eine Zone, drei Zonen, lokale
Preise) wird auf Grundlage der Marktsimulation in
der einheitlichen Zone die Erzeugungs- beziehungs-
weise Verbrauchsbilanz sowie die Netzposition (NP)
aller im FBMC berticksichtigten Marktgebiete fiir
jeden Zeitschritt berechnet. AuRerdem wird die voll-
stdndige PTDF-Matrix zu einer lokalen PTDF-Matrix
zusammengefasst, sodass alle Stromeinspeisungen
und -entnahmen in jeweils einem Hub je Markt-
gebiet zusammengefasst werden. Zusétzlich wird

die Anzahl der zu beriicksichtigenden Leitungen auf
ausgewdhlte kritische Netzelemente reduziert.

Die Reduzierung der PTDF-Matrix findet Giber die
Festlegung von Generation Shift Keys (GSK) statt.
Diese geben an, auf welche Netzknoten eine Ande-
rung der Netzposition einer Zone beziehungsweise

- Abb. 33

kritischer Netzelemente am Beispiel des Jahres 2023

Eine Zone

Drei Zonen

Lokale Preise

Fraunhofer IEE (2024)
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eines Hubs zurlickzuftihren ist. In der Literatur
werden verschiedene Ansétze diskutiert. So wird
beispielsweise die installierte regelbare Kraftwerks-
leistung je Netzknoten zugrunde gelegt. In der hier
vorliegenden Untersuchung werden die GSK zeitab-
héngig tiber die Differenz aus Erzeugung und Ver-
brauch eines Netzknotens gebildet. Dabei werden in
jedem Zeitschritt nur die Netzknoten mit positiver
Erzeugung-Last-Bilanz berticksichtigt.

Durch Multiplikation der knotenscharfen PTDF

mit der Matrix der GSK ergibt sich die zonale bezie-
hungsweise lokale PTDF-Matrix. Da zeitabhédngige
GSK gewéhlt wurden, ergibt sich auch fiir jeden
Zeitschritt eine eigene zonale beziehungsweise lokale
PTDF-Matrix. Die zonalen PTDF-Matrizes werden
zur Verwendung im FBMC anschliefend auf kritische
Netzelemente reduziert. In diesem Fall werden alle
Leitungen, die tiber die Gebotszonengrenze verlau-
fen und deren Leistungsfluss bei einem Stromaus-
tausch zwischen zwei Zonen beziehungsweise Hubs
mindestens fiinf Prozent Verdnderung aufweist, als
kritische Netzelemente beriicksichtigt.

In den Berechnungen der drei Zonen werden zusétz-
lich Leitungen innerhalb der Zonen als kritische
Netzelemente eingestuft, wenn sie von einem Strom-
austausch zwischen zwei Zonen innerhalb der neuen
Zonengrenzen mindestens zu zehn Prozent beein-
flusst sind. Im Falle der 22 Hubs werden nur noch
grenziiberschreitende Leitungen mit fiinf Prozent
(Deutschland dann auch wie Europa) berticksichtigt.
Hierdurch ergeben sich die in Abbildung 28 darge-
stellten Leitungen als kritische Netzelemente in den
jeweiligen Marktdesigns.

Fir die ausgewahlten kritischen Netzelemente wird
weiterhin die verflighare Leitungskapazitét (Remain-
ing Available Margin, RAM) berechnet. Sie ergibt
sich aus der Ubertragungskapazitit der jeweiligen
Leitung abzliglich eines Sicherheitsabschlages sowie
abziglich der Leitungsbelastung aus dem Base Case.
Fir die hier durchgefiihrten Berechnungen wird mit
einem typischen Sicherheitsabschlag (Flow Reliabit
lity Margin, FRM) von zehn Prozent gerechnet. Mit
diesen Parametern wird das FBMC innerhalb von
SCOPE-EM abgebildet.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Fir die Festlegung der Zuschnitte des lokalen Preis-
systems erfolgt ein Abgleich bestehender Entwiirfe
zum Regionenmodell, heutiger und erwarteter
Engpésse.

Strompreise

Gegeniiberstellung der tatsichlichen
und modellierten Bérsenstrompreise der
einheitlichen Preiszone

Die Strompreise fiir die PTDF- und NTC-gekop-
pelten Ladndern aus Abbildung 4 sowie fiir die Hubs
innerhalb Deutschlands ergeben sich aus der Strom-
marktmodellierung aus der dualen Variable der
Lastdeckung. Auch bei einer gemischt-ganzzahli-
gen Optimierung (blockscharfer Kraftwerkspark
mit Teillastbegrenzung) werden diese Systemgrenz-
kosten unter der Randbedingung der optimierten
0/1-Zusténde als ein linearer Preis ermittelt. Des-
wegen wird nachgelagert der Strompreis durch die
Allokation der Anfahrkosten, vermiedenen Anfahr-
kosten und vermiedenen Erldse auf die hochsten
beziehungsweise niedrigsten Stunden bestimmt

- vergleichbar zum EPEX-Solver (European Power
Exchange, EPEX) der verschiedenen Blockgebote.
Dadurch ergibt sich eine héhere und realistischere
Preisspreizung. Aufgrund der vermiedenen Kos-
ten und Erlése ergeben sich teils auch negative
Strompreise.

Tabelle 10 stellt die tatsdchlichen Borsenstrom-
preise der einheitlichen Preiszone den modellierten
Borsenstrompreisen gegentber. Die Validierung des
Strommarktmodells erfolgte anhand eines Vergleichs
der Berechnungen der einheitlichen Preiszone und
historischer Daten fiir das Jahr 2019. Der Fokus der
Validierung lag dabei sowohl auf dem Preis und regi-
onalem Dispatch als auch auf einer Ubereinstimmung
der Strombilanz und Handelsflisse in Europa sowie
dem Redispatch-Bedarf und der Stromspeicherer-
16se beziehungsweise Tagesspreads in Deutschland.
Gegentiber anderen Strommarktmodellen, die nur
den Borsenpreis validieren, ist die Abweichung zum
Borsenstrompreis deswegen etwas grofier. Das derart
validierte Modell wurde fiir die anderen Jahre ohne
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Vergleich der tatsachlichen und modellierten Bérsenstrompreise

der einheitlichen Zone

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

- Tabelle 10

I mmmm

Historischer Mittelwert

[EUR/MWA] 7.7 0.4
Modellierter Mittelwert

[EUR/MWh] £V 331
RMSE [EUR/MWAh] 10,4 10,4
RMSE, bezogen auf 27.7 34,0

historischen Base-Preis [%]

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024). RMSE = Root Mean Squared Error

weitergehende Anpassungen angewendet. Gerade

die Jahre 2021 und 2022 (extrem hohe Gas- und
CO,-Preise), aber teilweise auch 2020 (sehr niedrige
Gas- und CO,-Preise), stellen Extremsituationen am
Strommarkt dar, die durch Fundamentalmodelle ohne
weitergehende Anpassungen gegentiber Fundamen-
taldaten schlechter zu treffen sind. Fiir 2019 und 2023
ist dagegen die relative Abweichung vergleichbar,
wobei das absolute Strompreisniveau 2023 hoher ist.

Modellierung der Gebotspreise von EE-Anlagen
bei negativen Strompreisen

Zur Modellierung der Gebotspreise von EE-Anlagen
beinegativen Strompreisen werden zum einen
jahrlich drei Merit-Order-Listen des anzulegenden
Wertes (eine fiir Windenergie, eine fiir Photovoltaik
und eine fiir sonstige EE) fir jeden Hub auf Grundlage
des Marktstammdatenregisters erstellt. Zum anderen
wird fiir jede Stunde und jeden Hub folgendermafRen
vorgegangen:

- Uberpriifung, ob ein Strompreis von null oder
kleiner und eine abzuregelnde EE-Leistung
gegeben sind.

- Ist dies der Fall, wird der Mittelwert des Strom-
preises des zurtickliegenden Monats bestimmt
(Monatsmarktwert).

- Die drei Merit-Order-Listen des betrachteten
Hubs werden auf die zur betrachteten Stunde
herrschenden Einspeisewerte von Windenergie,
Photovoltaik beziehungsweise der anderen
Erneuerbaren Energien gestaucht.

6,8 235,4 5,2
90,0 190,1 96,6
32,5 87,5 29,6
33,6 37,1 31,1

- Die drei Merit-Order-Listen werden zusammen-
gefligt und nach ihren Preisen aufsteigend sortiert.

- Der anzulegende Wert fiir die abzuregelnde EE-
Leistung wird aus der zusammengefiigten Merit-
Order-Liste abgelesen.

- Anhand der drei gestauchten Merit-Order-Listen
sowie der zusammengefiigten Merit-Order-Liste
wird bestimmt, welche Anteile der abzuregelnden
EE-Leistung auf Windenergie, Photovoltaik und
andere Erneuerbare entfallen.

Schematische Darstellung des - Abb. 34
Ubertragungsnetzes fur die

lokalen Preis-Hubs

Unkritische Netzelemente = —— Kritische Netzelemente

Il Hub-Nummer

Fraunhofer IEE Modellergebnis (2024)
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- Der EE-Gebotspreis der betrachteten Stunde ergibt
sich aus dem Monatsmarktwert minus dem anzu-
legenden Wert (plus dem HKN-Preis minus OPEX).

- Das Minimum des gegebenen Strompreises und
des EE-Gebotspreises wird als Strompreis fiir die
betrachtete Stunde angesetzt.

Vereinfachungen durch
die Modellierungsmethodik

Vereinfachungen des Modells gegenuber
der realen einheitlichen Preiszone

Genereller Fokus des Modells ist die Genauigkeit der
Ergebnisse fiir Deutschland. Riickwirkungen des
gednderten Dispatch in Deutschland auf ,Satelliten”
und den Rest Europas werden vernachléssigt. Die
praxisnédhe der Methodik im Fall der Simulation der
einheitlichen Preiszone gegentiber der Realitét, aber
auch die Abstriche sind in Tabelle 11 aufgezeigt.

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

Vereinfachungen in den Varianten drei Zonen
und 22 Hubs

Im Vergleich zur Simulation der einheitlichen
Preiszone ergeben sich durch den Simulations-
ansatz der drei Zonen und 22 Hubs zwei wesentliche
Einschréankungen:

Die Riickwirkung der deutschen Marktgebiete auf
ubernéchste Nachbarn sind nicht erfasst. Ein Beispiel
ist hier die Einbindung der Schweiz und Norditalien.
Uber die Schweiz und dem siidwestlichen Baden-
Wiirttemberg finden die grof3ten europédischen

Ring- und Transitflisse im Stromhandel zwischen
Frankreich und Italien statt. Die Schweiz ist im
europdischen Stromhandel per NTC und nicht per
FBMUC eingebunden. In der Modellierung wird jedoch
aus zur Ermoglichung eines direkten Vergleichs der
einheitlichen Preiszone mit den Zonen und Hubs die
Schweiz in allen Jahren per FBMC abgebildet. Bei der
Modellierung der lokalen Preise werden durch die

Vereinfachungen des Modells gegenuber der realen einheitlichen Preiszone

Praxisnahe Modellierung

Handelskapazitat FBMC und ATC inki.
minRAM und Ring- bzw. Transitflusse

reale ENTSOE-Daten der Neben-
nachbarlander Uber Import/Export

blockscharfer Kraftwerkspark ab
10 MW inkl. Verfugbarkeit
(kleinere Anlagen als Must-run)

EE-Prognose und EE-Hochrechnung
exkl. Abregelung

indirekte Wasserwerte (vorgelagerte
Jahresplanung) fur Speicherwasser
Europa

Preisbildung inkl. Anfahrkosten,
vermiedenen Anfahrkosten und
vermiedenen Erlosen und Abschalt-
Merit-Order der EE bei negativen
Preisen
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- Tabelle 11

Vereinfachungen in der Modellierung | Vernachldssigt in der Modellierung

Restriktionen der Strompreiszonen Regelleistung (bewusst

in Norwegen und Schweden indirekt vernachlassigt aufgrund von
im Handel durch Einschrankungen in Rechenzeit)

realen NTG-Werten nach Deutschland
abgebildet. Preiselastizitat der industriellen
Nachfrage vernachlassigt bzw.
nur indirekt in ENTSO-E-Lastdaten

enthalten

kontinuierliche Abfolge von
Day-Ahead und Intraday inkl.
Prognosefehler statt separater
Auktionen - Preis nicht direkt mit
Day-Ahead vergleichbar

Industrie-Eigenerzeugung Uber
variable pauschale Gutschrift ohne
Lastgangberucksichtigung

Abregelung EE bei negativen Preisen
generell und nicht 4 h oder 6 h (Prog-
noseerwartung); negative Preise nur
aus den vermiedenen Kraftwerks-
kosten inkl. Industrie-Eigenerzeugung
- nachtragliche Preiskorrektur fur
Marktpramie

Flow-Based Market Coupling (FMB()
einheitlich ab 2019 mit Osterreich,
Tschechien, Polen und generell inkl.
Schweiz
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Fixierung der italienischen Import-Export-Fliisse relevant. Speicherwasser-Kaskaden (saisonal) betra-
(als Nachbar von Anrainerstaaten) im Modell mog- gen in Deutschland nur 0,5 Gigawatt und in Vorarl-
liche Wechselwirkungen unterschatzt. berg 1,3 Gigawatt. Fiir den Import und Export nach
Deutschland ist der Einfluss durch Speicherwasser
Der Fahrplan saisonaler Wasserspeicherkraftwerke in Skandinavien aufgrund der Einschrankungen im
ist eine Randbedingung fiir die Optimierung im NTC-Handel geringer. Fiir den Alpenraum wurde
48-Stunden-Bereich, der allerdings nicht an tiber dieser Einfluss im Rahmen einer Vergleichsrechnung
Knotenpreise sichtbare Engpésse angepasst wird. Uberpriift und als vernachléssighar eingestuft.

Fir Deutschland selbst ist dies jedoch weniger

Kennziffern der 22 lokalen Preis-Hubs 2023 - Tabelle 12
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1  Nord-Ost-See NOS 74 84 219 61 12 861 722 | 1.600 -46
2 Nordsee-West NSW 69 76 121 109 26 2.116 1.624 2.344 297
3 Nordsee-0st NSO 78 51 6 54 13 315 285 916 10
4 Ostsee 0SS 69 84 254 58 6 821 687 1.558 60
5 Westfalen WSF 90 56 57 95 16 3.546 = 2.789 2.070 341
6 Hildesheimer Bérde HLD 88 59 47 232 28 3.038 2.330 2.118 305
7 (Mittel-)Elbe ELB 95 54 149 306 11 2.269 | 1.058 4.761 27
8 Havel HVL 93 49 132 446 18 5.496 3205 3.994 74
9 Spree SPR 93 29 6 86 13 1.940 1831 647 24
10 Ruhr-West RHW 100 19 17 530 69 14.746 = 8.944 3.610 105
11 | Sauerland SRL 101 45 17 361 24 2.112 | 1.477 @ 2.763 26
12  Ruhr-Ost RHO 94 35 34 357 20 4.028 2.784 3.340 63
13 | Hessisches Bergland = HBG 95 66 63 71 10 438 227  4.162 115
14 Thiringer Wald THW 97 79 73 38 11 495 398 1.845 27
15 | Elbsandstein ESS 98 29 41 624 20 5.437 | 2.947 @ 4.278 39
16  Eifel, Saar, Pfalz ESP 103 55 41 122 43 4.043 2.866 2.554 53
17 Rhein-Main-Gebiet RMG 99 42 26 221 16 1.415 1.003 2.580 58
18 Neckar(-mindung) NCK 104 29 25 473 20 5.242 3.729 2.623 75
19  Oberfranken OBF 97 58 48 106 33 3.486 2.646 2.264 119
20 Bodensee BDS 102 70 31 96 45 1.002 597 @ 3.275 -5
21  Altmunhl ALT 101 91 96 10 13 178 128  2.426 -2
22 Chiemsee CHI 103 63 46 99 31 3.425 2.737 1.756 51
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Paarweise Gegenuberstellung aller 22 lokalen Preis-Hubs: Verglichen - Abb. 35
wird der Zeitanteil mit gleichen Bérsenstrompreisen (+/-1EUR pro MWh)
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Datenanhang: Kernergebnisse

Fir die Abbildung 35 wurden die Borsenstrompreise
aller 22 Hubs miteinander verglichen. Angegeben

ist der Zeitanteil mit Preisen in zwei verschiedenen
Hubs, die weniger als plus/minus ein Euro pro Mega-
wattstunde voneinander abweichen. Fiir das Jahr
2019 wird so ersichtlich, dass die als ,Nordsee-0Ost"
und ,Nord Ost-See" bezeichneten Hubs nur in circa
zwei Prozent der Zeit Bérsenstrompreise aufweisen,

Anzahl der Stunden mit negativen Preisen

Agora Energiewende — Lokale Strompreise

die mehr als zwei Euro pro Megawattstunde von-
einander abweichen. Diese hohe Preishomogenitat
spricht fir eine Zusammenlegung dieser Hubs. Im
Gegensatz hierzu unterscheiden sich beispielsweise
die Boérsenstrompreise in den als ,Elbsandstein” und
,Ostsee" bezeichneten Hubs meistens um mehr als
zwei Euro pro Megawattstunde voneinander. Nur in
etwa 20 Prozent der Zeit weichen sie nicht mehr als
zwei Euro pro Megawattstunde voneinander ab.

- Tabelle 13

Hub 1 194 366 215 651
Hub 2 623 782 345 337 1.598
Hub 3 158 242 179 250 302
Hub 4 169 639 201 149 540
Hub 5 111 212 92 47 97
Hub 6 50 327 128 95 181
Hub 7 41 183 116 59 100
Hub 8 41 184 115 59 100
Hub 9 18 146 84 43 55
Hub 10 23 154 86 46 82
Hub M 26 149 72 48 63
Hub 12 20 150 66 48 97
Hub 13 32 144 73 32 77
Hub 14 31 129 96 21 69
Hub 15 44 136 93 46 63
Hub 16 16 107 77 23 78
Hub 17 15 137 67 32 58
Hub 18 16 101 73 126 61
Hub 19 26 88 35 33 71
Hub 20 16 99 37 30 44
Hub 21 12 78 30 18 45
Hub 22 8 17 18 10 15
Zone1 183 499 208 199 397
Zone 2 244 484 173 214 329
Zone 3 12 90 47 76 107
eine Zone 151 297 148 167 215
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Niedrigster Preis des Jahres [EUR/MWAh]

Hub 1

Hub 2

Hub 3

Hub 4
Hub 5

Hub 6
Hub 7

Hub 8
Hub 9
Hub 10
Hub M
Hub 12
Hub 13
Hub 14
Hub 15
Hub 16
Hub 17
Hub 18
Hub 19
Hub 20
Hub 21
Hub 22
Zone1
Zone 2
Zone 3

Eine Zone

-56,3
-92,2
-54,4

-153,2
-41,9
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-109,6
-85,7
-85,7

-507,7
-22,9
-42,8
-48,6
-48,6
-57,9
-16,4
-16,4
-16,4
-16,4
-43,2

-121,3
-21,2
-16,4
-20,3
-34,4
-19,7
-16,4
-23,6
-67,6
-67,6
-15,1
-55,9
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- Tabelle 14

-152 -485
-98 -114
-153 -485
-418 -482
-58 -29
-98 -34
-59 -47
-56 -45
-91 -45
-66 -30
-98 -29
-79 -33
-98 -33
-41 -42
-82 -53
-59 -459
-98 -60
-423 -483
-58 -47
-63 -26
-57 -29
-47 -32
-80 -66
-94 -472
-71 -44
-107 -85
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Publikationen von Agora Energiewende

Auf Deutsch

Kurs auf Zielerreichung
Weichenstellungen fiir die Klima- und Energiepolitik der 21. Legislaturperiode

Factsheet Grungasquote
Einordnung fiir die 21. Legislaturperiode

Factsheets Klima und Energie
Einordnung fiir die 21. Legislaturperiode

Ein neues Investitionsinstrument fur Wind- und Solaranlagen
Wie marktliche Anreize und staatliche Absicherung den Weg in ein klimaneutrales Stromsystem ebnen kénnen

Die Energiewende in Deutschland: Stand der Dinge 2024

Rickblick auf die wesentlichen Entwicklungen sowie Ausblick auf 2025

Klimaneutrales Deutschland
Von der Zielsetzung zur Umsetzung — Vertiefung der Szenariopfade

Investitionen fur ein Klimaneutrales Deutschland
Finanzbedarfe und Politikoptionen

Klimaneutrales Deutschland
Von der Zielsetzung zur Umsetzung

warmenetze: klimaneutral, wirtschaftlich und bezahlbar
Wie kann ein zukunftssicherer Business Case aussehen?

Meer-Wind far Klimaneutralitat
Herausforderungen und notwendige Mafnahmen beim Ausbau der Windenergie auf See
in Deutschland und Europa

Serielle Sanierung
Effektiver Klimaschutz in Gebduden und neue Potenziale fiir die Bauwirtschaft

Wasserstoffimporte Deutschlands
Welchen Beitrag konnen Pipelineimporte in den 2030er Jahren leisten?

Der Sanierungssprint
Potenzial und Politikinstrumente fiir einen innovativen Ansatz zur Gebdudesanierung

Alle Publikationen finden Sie auf unserer Internetseite: www.agora-energiewende.de
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Climate-neutral Germany
From target-setting to implementation

The carbon price for buildings and road transport
A concept for the transition from national to EU emissions trading

Boosting the clean heat market
A policy for guiding the transition of the EU heating industry

Climate-neutral Germany (Executive Summary)
From target-setting to implementation

Enabling a just coal transition in Kazakhstan

Opportunities, challenges and strategic pathways

Investing in the Green Deal
How to increase the impact and ensure continuity of EU climate funding

EU climate policy between economic opportunities and fiscal risks
Assessing the macroeconomic impacts of Europe's transition to climate neutrality

Low-carbon hydrogen in the EU
Towards a robust EU definition in view of costs, trade and climate protection

9 Insights on Hydrogen - Southeast Asia Edition

12 Insights on Hydrogen - Brazil Edition

The benefits of energy flexibility at home

Leveraging the use of electric vehicles, heat pumps and other forms of demand-side response

at the household level

EU policies for climate neutrality in the decisive decade
20 Initiatives to advance solidarity, competitiveness and sovereignty

Modernising Kazakhstan's coal-dependent power sector through renewables
Challenges, solutions and scenarios up to 2030 and beyond
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