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Kurzfassung 

Der europäische Binnenmarkt ist in verschiedene Preiszonen aufgeteilt. In der Regel entspre-

chen die Grenzen der Preiszonen bislang den Grenzen der Mitgliedstaaten. Schweden, Nor-

wegen, Dänemark und Italien sind jeweils in mehrere Preiszonen unterteilt. Deutschland bil-

det zusammen mit Luxemburg eine Preiszone.  

Innerhalb einer Preiszone kann sich der Großhandelspreis ohne Berücksichtigung von Netz-

restriktionen aus Angebot und Nachfrage bilden.  

Deutschland ist keine Insel. Im EU-Binnenmarkt stellt sich die Frage nach der Effizienz des  

aktuellen Preiszonenzuschnitts. 

› Es gibt keinen zwingenden Grund die Preiszone zu teilen. 

• Der einzige zwingende Grund könnte sich aus EU-Recht (speziell der Binnenmarktverord-

nung Strom) ergeben. Das ist jedoch weder aktuell noch perspektivisch der Fall: Die EU-

Binnenmarktverordnung Strom (BMVO) sieht vor, dass die Einteilung in Preiszonen ent-

weder sofort entlang festgestellter struktureller Engpässe erfolgen muss oder die Mit-

gliedstaaten einen Aktionsplan vorlegen können, wie Engpässe in Zusammenarbeit mit 

den Übertragungsnetzbetreibern abgebaut werden können. Die Bundesregierung hat am 

28.12.2019 den „Aktionsplan Gebotszone“ vorgelegt. Dieser zeigt auf, wie das Ziel einer 

siebzigprozentigen Verfügbarkeit des Netzes für Handelsgeschäfte in Stufen bis zum 

31.12.2025 erreicht werden soll. Die BNetzA hat förmlich bestätigt, dass auf der Basis des 

Jahres 2021 die für 2021 maßgebliche Stufe sicher übertroffen wurde.  

› Der Aufwand, der zur Aufrechterhaltung der Preiszone betrieben werden muss (Stichwort 

Redispatch), ist nicht gering, muss jedoch im richtigen Kontext gesehen werden.   

• Redispatch-Volumina und -Kosten würden durch die Teilung der Preiszone zurückgehen, 

würden aber auch dann wegen des Ausbaus der Erneuerbaren Energien und nicht in aus-

reichendem Maße vorhandener flexibler Lasten auf einem hohen Niveau verharren. 

 Die Maßnahmen der Übertragungsnetzbetreiber zur Vermeidung interner Netzengpäs-

se – sog. Redispatch – haben 2022 ein Volumen von rund 32 Terrawattstunden ange-

nommen und Kosten von rund 4 Mrd. € verursacht. Allerdings beliefen sich die Kosten 

vor der Preiskrise auf rund die Hälfte und weniger. Durch eine Teilung der Preiszone 

würden Redispatchmaßnahmen – bei gleichzeitiger Einhaltung der Klima- und Ausbau-

ziele der Bundesregierung – nicht vollständig entfallen, sondern in 2030 auf 2/3 des Vo-

lumens von 2022 zurückgehen. 

› Eine Teilung der Preiszone ist mit erheblichen Nachteilen verbunden. 

• Der Ausbau der Erneuerbaren Energien wird massiven Gefahren ausgesetzt. 
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Der Rentabilitätsdruck auf die Erneuerbaren Energien im Norden Deutschlands nähme 

drastisch zu. Grund hierfür wäre die mit der Teilung verbundene Vervierfachung der 

Stunden von Großhandelspreisen unter oder gleich null. Die Rentabilität der Anlagen im 

Süden nähme zwar zu. In Summe würde der Ertrag von EE-Anlagen im Norden und im 

Süden jedoch um 3,4 Mrd. € zurückgehen. Ein förderungsfreier Ausbau der Erneuerba-

ren Energien würde erschwert.  

• Die Stromkosten steigen für Verbraucher (2 bis 3 Mrd.€/Jahr), insbesondere auch für 

die energieintensive Industrie (1 bis 1,5 Mrd.€/Jahr). 

• In den Nachbarländern Deutschlands würden die Großhandelspreise mit Ausnahme von 

Dänemark nicht fallen, sondern moderat steigen (im Falle Österreichs sogar mehr als  

4 € pro MWh). 

› Die Aufrechterhaltung der Preiszone ist mit signifikanten Vorteilen verbunden. Zuvorderst 

zu nennen: 

• An erster Stelle zu erwähnen ist die hohe Marktliquidität sowohl des Termin- als auch 

des Spotmarkts. Sie ist die mit Abstand höchste in der gesamten EU. Liquidität sorgt für 

Vertrauen in die Marktergebnisse und stärkt damit den Wettbewerb.  

• Die Liquidität des deutschen Großhandelsmarkts kommt auch den Marktparteien in an-

deren Preiszonen zugute. Sie können sich im Wege von sog. Proxy-Hedging im deutschen 

Markt absichern. 

• Der Fortbestand der Preiszone gibt Planungssicherheit für den Übertragungsnetzaus-

bau, für den sehr langfristige Planungszeiträume anzusetzen sind. 

Die Beurteilung der Vor- und Nachteile der Aufrechterhaltung der Preiszone kann sich im 

Zeitverlauf ändern. 

› Die Fertigstellung vor allem der großen HGÜ-Verbindungen entlastet die Preiszone. Der 

Netzausbau kommt voran, allerdings langsamer als ursprünglich geplant. Von den im 

Netzentwicklungsplan 2037/45 aufgeführten Projekten sind erst gut 2.000 km von insge-

samt 14.000 km fertiggestellt. Ab 2026 ist aber Jahr für Jahr mit der Fertigstellung von 

Ausbauvorhaben zu rechnen. 

› Andererseits wird der wachsende und anhaltende Zubau von Erneuerbaren Energien 

(Offshore, Onshore, PV) den Druck auf die Preiszone erhöhen. Zu beachten ist auch die 

Witte-rungsabhängigkeit insbesondere der Windkraft und die daraus resultierenden star-

ken Unterschiede der Netzbeanspruchung innerhalb eines Jahres und im Jahresvergleich. 

› Die Allokation insbesondere von Elektrolyseuren an den „falschen“ Stellen des Netzes, 

also im Süden, würde den Redispatchbedarf beträchtlich erhöhen und damit auch den Er-

halt der Preiszone gefährden. 
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Der Erhalt der Preiszone ist also nicht selbstverständlich. Er kann aber gelingen, wenn konti-

nuierlich Maßnahmen ergriffen werden, um den Druck auf die Preiszone zu verringern: 

› An vorderster Stelle zu nennen ist der fortgesetzte Netzausbau. 

› Langfristige Allokationssignale: Studien der Übertragungsnetzbetreiber zeigen, dass die sys-

temdienliche, das heißt netzengpassorientierte Verortung, bereits eines kleinen Teils der fle-

xiblen Erzeugung und Lasten zukünftig Redispatch-Volumen und -Kosten signifikant senken 

kann.  

• Dem Anwendungsbereich langfristiger Allokationssignale sollten nur Neuanlagen, nicht 

aber Ertüchtigungen oder Umbauten, unterworfen sein. Nur die Ansiedlung dieser An-

lagen lässt sich räumlich steuern. 

• Erfasst werden sollen konventionelle Kraftwerke und Elektrolyseure. 

• Mit Rücksicht auf das Erfordernis eines raschen Ausbaus der Erneuerbaren Energien 

sollten dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen aus dem Anwendungsbereich entlassen 

werden. Ausgenommen werden sollten auch Produktionsanlagen, deren Ansiedlung 

anderen Kriterien folgt. 

• Regionale Allokationssignale können in einen Kapazitätsmarkt integriert oder separat 

verankert werden. Im letztgenannten Fall sind sie mit dem Kapazitätsmarkt eng zu ver-

zahnen. 
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1 Anlass und Fragestellung 

Der europäische Binnenmarkt ist in verschiedene Preiszonen aufgeteilt. In der Regel entspre-

chen die Grenzen der Preiszonen bislang den Grenzen der Mitgliedstaaten. Schweden, Nor-

wegen, Dänemark und Italien sind jeweils in mehrere Preiszonen unterteilt. Deutschland bil-

det zusammen mit Luxemburg eine Preiszone.  

Innerhalb einer Preiszone werden eventuelle Netzrestriktionen bei der Preisbildung, zumindest 

aktuell, nicht berücksichtigt. Innerhalb einer Preiszonen ergibt sich ein homogener Preis für 

Angebot und Nachfrage. Etwaige physikalische Netzrestriktionen innerhalb einer Preiszone 

werden durch Redispatch kompensiert27. 

 

Abbildung 1: Schematische Darstellung Preiszonen und Wirkweise (Quelle: Tennet) 

In einem Binnenmarkt stellt sich die Frage nach der Effizienz der Einteilung in Preiszonen28. 

Die Effizienz einer Preiszone ergibt sich nicht aus einem einzigen Kriterium, sondern aus meh-

reren Kriterien – im Rahmen des EU Bidding Zone Reviews werden eine Reihe von Indikatoren 

zur Bewertung herangezogen. Besonders zu nennen sind das für zonenübergreifende Han-

delskapazität zur Verfügung stehende prozentuale Handelsvolumen (Minimum Remaining 

Available Margin – „minRAM“), Volumen und Kosten des Redispatch innerhalb der Preiszone, 

die von einer Preiszone ausgelösten Ringflüsse sowie die Liquidität, die innerhalb einer Preis-

zone besteht.  

                                                      

27
 Anders ist die Handhabung z. B. in Polen. Dort gibt es einen zentralen Dispatch. Das heißt, die Engpässe wer-

den direkt beim Dispatch der Kraftwerke berücksichtigt.  
28

 Der Frage, ob und unter welchen Umständen statt eines zonalen ein nodales System günstiger sein könnte, 

wird hier nicht nachgegangen.  
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Abbildung 2: Ansatzpunkte der Diskussion zum Gebotszonensplit (Quelle: Tennet)  

Die EU-Binnenmarktverordnung Strom (BMVO) sieht in der Fassung von 2018 vor, dass die 

Einteilung in Preiszonen entweder sofort entlang festgestellter struktureller Engpässe erfolgen 

muss oder die Mitgliedstaaten einen Aktionsplan vorlegen können, wie Engpässe in Zusam-

menarbeit mit den Übertragungsnetzbetreibern abgebaut werden können.  

 

Abbildung 3: Potenzielle Auslöser eines Gebotszonensplits auf EU-Ebene (Quelle: eigene Darstellung) 

 

Potenzielle Auslöser eines Gebotszonensplits auf EU-Ebene 
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Die deutsche Bundesregierung hat von der Möglichkeit der Vorlage eines Aktionsplans Ge-

brauch gemacht. Sie hat am 28.12.2019 den „Aktionsplan Gebotszone“ vorgelegt. Dieser zeigt 

auf, wie das Ziel einer siebzigprozentigen Verfügbarkeit des Netzes für Handelsgeschäfte bis 

zum 31.12.2025 erreicht werden soll. Dementsprechend müssen bestehende strukturelle 

Netzengpässe nun in Jahresstufen (siehe Stufentabelle Abbildung 4) abgebaut werden, sodass 

ab dem 31.12.2025 mindestens 70 % der Kapazität kritischer Netzelemente für Handelsge-

schäfte nutzbar sind.  

 

Abbildung 4: Steigende Mindesthandelskapazitäten bis 2026 (Quelle: Bericht der deutschen Übertragungsnetzbe-

treiber zur verfügbaren gebotszonenüberschreitenden Kapazität für das Jahr 2021; BNetzA). CORE-Region und 

Nordgrenzen Deutschlands unterscheiden sich in der Methodik zur Berechnung der Kapazität. 

Eine Teilung der Preiszone würde Ringflüsse nicht beseitigen, sondern aus ungeplanten Ring-

flüssen geplante machen. Wesentlicher Unterschied: Geplante Ringflüsse zählen als Handels-

geschäfte und tragen daher zur Erfüllung der 70-Prozent-Regel bei. Das bedeutet, dass nicht 

mehr unbegrenzt Strom zwischen einer neu entstandenen Preiszone und einer anderen aus 

der Teilung hervorgegangenen Preiszone gehandelt werden kann. Diese Änderungen im Markt 

können durchaus Einfluss auf die physikalische Belastung haben. Weiterhin verringert oder 

vergrößert sich durch die Teilung der Gebotszone für benachbarte Preiszonen die Attraktivität, 

Strom aus einer der neuen deutschen Preiszonen zu kaufen. Die physikalische Belastung der 

Netze würde sich dadurch allerdings nicht grundlegend ändern.  

Hinweis:  

Gelegentlich werden Erhalt oder Teilung der Preiszone mit der Diskussion um die Höhe  

lokaler Verteilnetzentgelte verbunden. Ein solcher Zusammenhang besteht nicht. Beispiels-

weise sinken lokale Verteilnetzentgelte in Norddeutschland auch im Falle einer Preiszonen-

teilung nicht automatisch. Auch in einem solchen Fall wird der Anschluss Erneuerbarer 

Energien einen wesentlichen Einfluss auf die örtlichen Netzentgelte haben.  
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2 Bestandsaufnahme 

2.1 Aktionsplan 

Unter den Kriterien zur Bewertung der Effizienz der Preiszonenkonfiguration spielt die Einhal-

tung der Zielwerte für zonenübergreifende Handelskapazität eine besondere Rolle. Werden die 

Werte verfehlt, so ist eine Aufspaltung der Preiszone nach den Regelungen der Binnenmarkt-

verordnung Strom vorgesehen. Umgekehrt kann eine Aufteilung nicht erzwungen werden, so-

lange die Zielwerte eingehalten oder übertroffen werden.  

In Abbildung 5 exemplarisch dargestellt sind die Werte für die Verteilung der Handelsmarge  

aller kritischen Netzelemente der zentral-westeuropäischen Region (CWE-Region). Sie umfasst 

außer Deutschland die BENELUX-Staaten, Frankreich und Österreich. Die Schweiz war assozi-

ierter Partner der CWE-Region, nahm aber nicht an den Kapazitätsberechnungen teil. 

 

Abbildung 5: Verteilung der Handelsmarge aller kritischen Netzelemente (CNEs) der CWE-Region (Quelle: Bericht 

der deutschen Übertragungsnetzbetreiber zur verfügbaren gebotszonenüberschreitenden Kapazität für das Jahr 

2021; BNetzA) 

Die Abbildung zeigt: Auf der Basis des Jahres 2021 sind die für 2021 maßgeblichen Zielwerte 

sicher übertroffen (vgl. Abbildung 4). Mindestens mussten sämtliche kritische Netzelemente29 

mit 21,3 % ihrer Kapazität für Handelsgeschäfte zur Verfügung stehen – und zwar in jeder 

Stunde und in beiden Richtungen. Dieser Wert wurde im Jahr 2021 nie unterschritten. In rund 

75 bis 89 % aller CNEs pro Stunde wurde sogar schon der Zielwert von 70 % erreicht. 

Dementsprechend hat die juristisch für die Überprüfung zuständige BNetzA die Einhaltung der 

Mindestwerte bestätigt. Die Umsetzung des Aktionsplans ist also nach vorläufigem Erkennt-

nisstand auf Kurs, aber noch nicht am Ziel. 

                                                      

29
 In der CWE-Region wurden als kritische Netzelement (CNE) zugrunde gelegt: 57 für Amprion, 32 für Tennet und  

33 für TransnetBW je Marktzeitbereich (MTU – in diesem Fall je Stunde). So sind beispielsweise in Abbildung 5 für 

Amprion 57*8760 Werte enthalten. 
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2.2 Redispatch 

Aufgrund von strukturellen internen Netzengpässen kann die Transportaufgabe des Netzes 

sowie insbesondere die europäischen Vorgaben für grenzüberschreitenden Stromhandel in-

nerhalb Deutschlands, nur unter Einsatz von Redispatch realisiert werden.  

 

Abbildung 6: Redispatch-Volumen und -Kosten 

Das Volumen des Redispatchs ist auch im Jahr 2022 auf einem hohen Niveau.  

Die Redispatch-Kosten im Jahr 2022 waren insbesondere durch die hohen Preisspitzen der 

Commodities im Jahr 2022 geprägt. 

2.3 Wohlfahrtsgewinne und Verluste durch Aufrechterhaltung oder Aufteilung der be-

stehenden Preiszone 

2.3.1 Wohlfahrtsgewinne durch Aufrechterhaltung der Preiszone 

Den Kosten der Aufrechterhaltung der Preiszone sind die mit einer einheitlichen Preiszone 

verbundenen monetären (günstigere Preise durch hohe Liquidität) und nicht monetären 

(Marktvertrauen, Akzeptanz) Effekte gegenüberzustellen.  

Einige wesentliche Vorteile der einheitlichen Preiszone sind beispielsweise: 

› Hohe Marktliquidität. 

› Planungssicherheit für den Übertragungsnetzausbau, für den sehr langfristige Planungs-

zeiträume anzusetzen sind, aber auch für andere Investitionen. 

› Leichtere Integration Erneuerbarer Energien in den Markt. 
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› Investitionssicherheit für neue Energieerzeugungs-Infrastruktur und Industrie. 

› Vermeidung von Aufwand und Zeitbedarf zur Umsetzung der Preiszonentrennung. 

Die Liquidität der deutschen Preiszone ist im EU-Vergleich mit Abstand am höchsten. 

 

Abbildung 7: Liquidität der Strommärkte in EU-Mitgliedstaaten (Quelle: EFET/Eurelectric 2023) 

Diese hohe Liquidität ist nicht zum Schaden, sondern zum Nutzen anderer Mitgliedstaaten. 

 

Abbildung 8: Ausstrahlung des deutschen Marktes auf andere Stromgroßhandelsmärkte in der EU 

Andere Marktteilnehmer sichern sich im deutschen Markt ab (sog. Proxy Hedging). 
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2.3.2 Wohlfahrtsverluste durch Aufteilung der Preiszone 

Eine Aufspaltung der Preiszone wäre spiegelbildlich mit einer Reihe von Nachteilen verbunden. 

› Engpässe entstehen zwischen den neuen Zonen innerhalb Deutschlands. Dadurch sinkt 

die Marktliquidität in den neuen kleineren Preiszonen. 

› In mehreren kleineren Gebotszone wird tendenziell mehr Regelleistung dimensioniert 

als in einer großen Gebotszone. Dieser Effekt könnte im Laufe der Zeit bspw. durch den 

Einsatz von Sharing Agreements reduziert werden. 

› Auch Intraday- und Regelenergiemärkte wären nachteilig betroffen30.  

› Starker Anstieg der Zeiten negativer Preise in der oder den norddeutschen Preiszonen 

und daraus resultierend ein höherer EE-Förderbedarf zu erwarten (vgl. Abbildung 9). 

› Verschiebung der relativen Wettbewerbsfähigkeit der energieintensiven Industrie in 

Deutschland, ggf. Verlagerung ins Ausland (vgl. Abbildung 10). 

› Prognostizierbarkeit von Deckungsbeiträgen sinkt in eine kleinerer Preiszone. 

› Zudem steigt die Unsicherheit bei bereits bezuschlagten EEG-Kraftwerken (unsichere  

Realisierung). 

› Unsicherheit beim Bau oder Umbau von benötigten Back-Up-Kapazitäten. 

› Aktuell geschlossene preiszonenübergreifende PPAs (Power Purchase Agreements) 

müssten ab operativer Einführung der Preiszonentrennung neu bewertet werden  

und verlieren an Wirtschaftlichkeit . 

› Abnehmendes Vertrauen in die Stabilität von Preiszonen nach einer Teilung  

(Gefahr dynamischer Preiszonen). 

Die Auswirkungen auf den Betrieb von EE-Anlagen und auf Verbraucher, insbesondere die 

energieintensive Industrie, lässt sich auch quantitativ bewerten. 

                                                      

30
 Für Regelenergie ergeben sich je Gebotszone und Preiskonstellation unterschiedlich hohe Opportunitätskosten 

und damit die Häufung der Bezuschlagung von Geboten aus einer Region. Dies dürfte auf Netzseite zu einer er-

höhten Beschaffungsmenge durch die Ausweitung der Kernanteile je Gebotszone und/oder Anhebung der auszu-

schreibenden Gesamtmenge führen. Für den Bilanzausgleich der fluktuierenden Energien wird die Bewirtschaf-

tung der Prognoseabweichungen das Portfolio und die damit verbundenen ausgleichenden Effekte geringer, die 

Möglichkeit Intraday auszugleichen sinkt aber auch, da bei Nichtverfügbarkeit nicht mehr innerhalb der Gebots-

zone oder nur unter hohen Kosten ausgeglichen werden kann. Der verpflichtende Bilanzausgleich ist in Deutsch-

land physisch verpflichtend. 
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Abbildung 9: Rückläufige Erträge von EE-Anlagen in Deutschland aufgrund zunehmender Anzahl von Stunden mit 

Preisen von null und kleiner. Die Ergebnisse beruhen auf einer fundamental modellierten Aufteilung der Preiszone 

in 4 Teilzonen entsprechend der von ACER definierten Konfiguration DE
31

. Es handelt sich hierbei um die höchst 

bewertete Konfiguration, die ACER für den kontinentalen Bidding Zone Review vorschlägt
32

. Das unterliegende 

Referenzszenario ist orientiert an den aktuellen Zielsetzungen der Bundesregierung und der EU. Kapazitäten und 

Nachfrage wurden den jeweiligen neuen Preiszonen auf Grundlage der zuvor von ACER definierten Kriterien für 

eine Teilung der Preiszone zugeordnet. Innerdeutsche Verbindungsleitungen basieren auf dem statischen Kern-

netzmodell der ÜNB unter Berücksichtigung von Anlagenprojekten auf der Grundlage des Netzentwicklungs-

plan 2035 (Quelle: E.ON 2023). 

Der Druck auf die Erneuerbaren Energien im Norden Deutschlands nähme durch eine Teilung 

der Preiszone zu. Abbildung 9 zeigt: Über 70 % der Onshore-Windkraftanlagen und alle Offs-

hore-Windkraftanlagen liegen in der nördlichen Hälfte Deutschlands. Die Rentabilität der An-

lagen im Süden nähme zwar zu. In Summe würde der Ertrag von EE-Anlagen im Norden und im 

Süden jedoch um 3,4 Mrd. € zurückgehen. Grund hierfür wäre die mit der Teilung verbundene 

Vervierfachung der Stunden von Großhandelspreisen unter oder gleich null. Eine Abregelung 

von 5 bis 6 TWh wäre die weitere Folge. Zumindest in einer mehrjährigen Übergangszeit resul-

                                                      
31

 https://www.acer.europa.eu/Individual%20Decisions_annex/ACER%20Decision%2011-
2022%20on%20alternative%20BZ%20configurations%20-%20Annex%20I.pdf, dort S. 7 

32
 https://www.acer.europa.eu/Individual%20Decisions/ACER%20Decision%2011-

2022%20on%20alternative%20BZ%20configurations.pdf, siehe dort Tabelle 8 auf Seite 45/45. 

https://urldefense.com/v3/__https:/www.acer.europa.eu/Individual*20Decisions_annex/ACER*20Decision*2011-2022*20on*20alternative*20BZ*20configurations*20-*20Annex*20I.pdf__;JSUlJSUlJSUlJQ!!JzjUw6e8SPKcfZbBxjyO5sbLR3y2!vglOOv2_izN6YIcAcxOe3ksjTjPz3aBO6N4X3iVFE5_aIWXEIppPazVmWKtSkKsM2Y1wjSvLN_53dZWp6aUBYQN1fO0BBg$
https://urldefense.com/v3/__https:/www.acer.europa.eu/Individual*20Decisions_annex/ACER*20Decision*2011-2022*20on*20alternative*20BZ*20configurations*20-*20Annex*20I.pdf__;JSUlJSUlJSUlJQ!!JzjUw6e8SPKcfZbBxjyO5sbLR3y2!vglOOv2_izN6YIcAcxOe3ksjTjPz3aBO6N4X3iVFE5_aIWXEIppPazVmWKtSkKsM2Y1wjSvLN_53dZWp6aUBYQN1fO0BBg$
https://urldefense.com/v3/__https:/www.acer.europa.eu/Individual*20Decisions/ACER*20Decision*2011-2022*20on*20alternative*20BZ*20configurations.pdf__;JSUlJSUlJQ!!JzjUw6e8SPKcfZbBxjyO5sbLR3y2!vglOOv2_izN6YIcAcxOe3ksjTjPz3aBO6N4X3iVFE5_aIWXEIppPazVmWKtSkKsM2Y1wjSvLN_53dZWp6aUBYQP2ABjHsA$
https://urldefense.com/v3/__https:/www.acer.europa.eu/Individual*20Decisions/ACER*20Decision*2011-2022*20on*20alternative*20BZ*20configurations.pdf__;JSUlJSUlJQ!!JzjUw6e8SPKcfZbBxjyO5sbLR3y2!vglOOv2_izN6YIcAcxOe3ksjTjPz3aBO6N4X3iVFE5_aIWXEIppPazVmWKtSkKsM2Y1wjSvLN_53dZWp6aUBYQP2ABjHsA$
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tiert hieraus Investitionsunsicherheit, die ihrerseits die Erreichung der Ausbauziele für 2030 

gefährdet. Die Situation würde sich erst entspannen, wenn die geplanten Gleichstromtrassen 

in Betrieb gehen. 

Auch das Argument, dass eine Teilung der Preiszone den Netzausbau überflüssig macht, ist 

nicht zutreffend. Ein erheblicher Teil des Netzausbaus dient der An- und Einbindung der Er-

neuerbaren Energien und muss energiewendebedingt mit und ohne Teilung der Preiszone 

erfolgen.  

 

Abbildung 10: Steigende Beschaffungskosten für die Industrie und andere Verbraucher (Quelle: E.ON 2023) 

In Summe negativ betroffen wären auch die Verbraucher mit Mehrkosten von 2 bis 3 Mrd. €/Jahr 

wie Abbildung 10 zeigt. Besonders hervorzuheben sind die Beschaffungsmehrkosten der energie-

intensiven Industrie. Die Preiszonenteilung würde sich für Letztere in einer Mehrbelastung von  

1,5 Mrd. €/Jahr niederschlagen, die erst nach dem Ausbau der Gleichstromtrassen auf  

1,0 Mrd. €/Jahr zurückginge. Angesichts der ohnehin hohen Strompreise und der im Zuge der 

Energiewende zunehmenden Elektrifizierung dürfte von einer Zunahme der Beschaffungskosten 

in dieser Größenordnung zusätzlicher Abwanderungsdruck ausgehen. 

Schon die bloße Diskussion um bzw. Einführung einer Preiszonentrennung führt zu einer hohen 

Unsicherheit im Markt („Missing Certainty Problem“). 
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2.3.3 Wohlfahrtsgewinne durch Aufteilung der Preiszone 

Diesen Vorteilen der Beibehaltung der Preiszone stehen natürlich auch Vorzüge einer poten-

ziellen Aufteilung gegenüber33.  

Zu nennen sind: 

› Vermeidung struktureller Engpässe (vgl. 70-Prozent-Kriterium).  

› Investitionsanreize für Speicher im Norden, die die Integration der EE verbessern können. 

› Verringerung der Redispatch-Volumina und damit einhergehende Kosten (vgl. hierzu Ab-

bildung 11).  

› Marktpreise, auf die künftig zahlreiche neue flexible Verbraucher reagieren sollen, wür-

den direkt die Netzengpässe zwischen den Gebotszonen berücksichtigen. Das würde die 

koordinierte Reaktion dieser Anlagen vereinfachen und Redispatchbedarfe verringern. 

› Auch sind im benachbarten Ausland zu erwartende Wohlfahrtsgewinne zu berücksichti-

gen (vgl. allerdings Abbildung 12).  

Generell lässt sich feststellen: Kleine Gebotszonen bis hin zu nodalen Märkten stärken die 

Kongruenz der physischen Märkte mit der Netzphysik zu Lasten der langfristigen finanziellen 

Märkte. 

Die oft geäußerte Erwartung, dass eine Preiszonenteilung sofort zu Investitionsentscheidun-

gen zugunsten einer niederpreisigeren Zone führen ist allerdings unrealistisch. Investitions-

entscheidungen der Industrie haben regelmäßig hohe zeitliche Vorläufe. 

Einen solchen zeitlichen Vorlauf haben die von einer Preiszonenteilung zu erwartenden Effek-

te auf den Redispatchbedarf und auf die Großhandelspreise in Nachbarländern nicht. Sie wir-

ken vielmehr unmittelbar. Deshalb ist ein Blick auf die potenzielle Entwicklung beider Indika-

toren wünschenswert. 

                                                      

33
 ACER, DECISION No 11/2022 on the alternative bidding zone configurations to be considered in the bidding 

zone review process. 
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Abbildung 11: Durch einen Preiszonensplit potenziell eingespartes Redispatch-Volumen in TWh (Quelle: E.ON 2023) 

Wie Abbildung 11 zeigt, ist das eingesparte Redispatch-Volumen von ca. 8 bis 12 TWh beacht-

lich. Setzt man es jedoch in Bezug zum gesamten Redispatch-Volumen, welches sich in den Jah-

ren 2020 bis 2022 auf 27 bis 31 TWh belief (vgl. Abbildung 6), relativieren sich diese Zahlen. 

Gleiches gilt für die erzielbare Kosteneinsparung. 

 

Abbildung 12: Ein Preiszonensplit wirkt sich auf die Großhandelsmarktpreise in den Nachbarländern regelmäßig 

preissteigernd aus (Quelle: E.ON 2023) 

Eine Aufteilung führt, wie aus Abbildung 12 ersichtlich, nicht zu der erwarteten Dividende für 

Deutschlands Nachbarländer. Mit Ausnahme von Dänemark entfaltet die Teilung keine preis-

senkende Wirkung. Im Gegenteil kommt es zu Anstiegen, die im Falle Österreichs sogar mehr 

als 4 € die MWh betragen. 
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Des Weiteren sind die Auswirkungen des im Falle einer Preiszonenteilung zu erwartenden 

Rückgangs der Liquidität im europäischen Binnenmarkt zu bedenken. Aufgrund der hohen 

Liquidität der deutschen Preiszone sichern sich auch Marktakteure aus anderen Mitgliedstaa-

ten durch Terminkontrakte ab, die auf die deutsche Preiszone referenzieren (sog. Proxy Hed-

ges). Der Physical Electricity Index (PHELIX DE), der den Spotmarkt des Marktgebiets Deutsch-

land abbildet, wird insbesondere in Zentralwesteuropa (CWE) in Lieferverträgen verwendet, 

da die Kunden der Markttiefe des deutschen Termin- und Day-Ahead-Marktes großes Ver-

trauen schenken. Von einem Liquiditätsanker in der Mitte der EU profitieren darüber hinaus 

alle kontinentaleuropäischen Strommärkte in der EU.  

2.4 Zwischenbilanz 

Der Aktionsplan ist auf Kurs. Damit besteht akut kein Zwang zur Aufteilung der deutschen  

Preiszone.  

Wenn das 70-Prozent-Kriterium eingehalten ist, relativieren sich zugleich die Vorteile der Auf-

teilung der Preiszone. Und mit dem Erhalt der Preiszone verbinden sich zahlreiche volkswirt-

schaftliche Vorteile.  

Die Aufteilung führt zu Umverteilungseffekten. Den Verlusten bei einer Aufteilung der Preis-

zone (Erträge von EE-Anlagen, Beschaffungsmehrkosten insbesondere für die energieintensive 

Industrie) stehen auch Gewinne gegenüber. Ein Rückgang der Redispatch-Volumina um etwa 

ein Drittel findet statt. Das übrige Redispatch-Volumen fällt aber auch im Falle einer Teilung 

an. Eine Teilung der Preiszone führt in Summe nicht zu einer Ent- sondern zu einer moderaten 

Mehrbelastung der Großhandelsmärkte der Nachbarländer Deutschlands.  

Allerdings ist die weitere Entwicklung fortlaufend zu beobachten. 

3 Absehbare be- und entlastende Entwicklungen 

3.1 Entlastende Entwicklungen 

Der Netzausbau kommt voran, allerdings langsamer als ursprünglich geplant. Derzeit ist die 

entlastende Wirkung durch fertiggestellte Bauabschnitte noch gering. Die Fertigstellung wei-

terer Abschnitte34, vor allem der großen HGÜ-Verbindungen, entlastet die Preiszone. 

                                                      

34
 Monitoringbericht des Stromnetzausbaus (BNetzA Q3 2022). 
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Abbildung 13: Stand Netzausbauvorhaben und insbesondere der großen HGÜ-Verbindungen (Quelle: Monitoring-

bericht des Stromnetzausbaus (BNetzA Q3 2022), aktualisiert anhand Entwurf Netzentwicklungsplan 

2037/2045) 

Die entlastende Wirkung des Netzausbaus macht sich daher insbesondere nach dem Zielpunkt 

des Aktionsplans bemerkbar. Dann allerdings werden von ihr spürbare Entlastungseffekte 

ausgehen (vgl. Abbildung 13). Grundsätzlich wird der Netzausbau entlastende Effekte haben, 

daher sind die geplanten Maßnahmen im Netzentwicklungsplan no-regret Optionen.  

Gewisse entlastende Effekte bestehen bereits heute dank der Nutzung grenzüberschreitender 

Redispatchpotenziale. Im Rahmen des Projekts zur Core Kapazitätsberechnungsregion arbei-

ten die deutschen ÜNB in einem internationalen Konsortium und zudem an einer Weiterent-

wicklung dieser Prozesse, um somit eine verursachungsgerechte Kostenteilung unter Entschä-

digung der entstehenden Kosten aufgrund von Ringflüssen im Ausland zu ermöglichen. 

3.2 Belastende Entwicklungen 

Ein wachsender und anhaltender Zubau von Erneuerbaren Energien (Offshore, Onshore, PV) 

ist angestrebt und wird den Druck auf die Preiszone erhöhen. Zu beachten ist auch die Witte-

rungsabhängigkeit insbesondere der Windkraft und die daraus resultierenden starken Unter-

schiede der Netzbeanspruchung innerhalb eines Jahres und im Jahresvergleich. 
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Abbildung 14: Gesamtausbau der Erneuerbaren Energien bis 2030 (Quelle: AGE Stat, BDEW (eigene Berechnun-

gen)) 

 

Abbildung 15: Ausbau der Windenergie an Land bis 2030 (Quelle: AGE Stat, Deutsche Windguard, BDEW (eigene 

Berechnungen)) 

Der Pfad für den Ausbau der Erneuerbaren Energien ist sehr ehrgeizig. Von ihm geht ein fort-

laufend wachsender Druck auf die Preiszone aus. Aufgrund des nötigen Ausbaus der Erneuer-

baren Energien wird es über zwei Jahrzehnte eine angespannte Netzsituation geben. Dies ist 

insbesondere der Fall, wenn sich der Ausbau der Windkraft an der Windhöffigkeit ausrichtet. 

Auch die Entwicklung der Redispatch-Kosten und vor allem des Redispatch-Volumens muss 

fortlaufend beobachtet werden. Weitere, zum Teil erhebliche Belastungen der Preiszone kön-

nen aus der Anbindung von Elektrolyseuren und Wasserstoffkraftwerken resultieren. Sie ha-

ben erhebliche Auswirkungen auf den Redispatch.  
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Abbildung 16: Auswirkung von 8 GW Elektrolyseurkapazität im Süden (Quelle: Tennet) 

Der Koalitionsvertrag spricht sich für die Erhöhung des Ausbauziels für die Elektrolysekapazität 

auf rund 10 Gigawatt im Jahr 2030 aus. Bei einer Allokation an den „falschen“ Stellen des Net-

zes, also im Süden, würde der Redispatchbedarf voraussichtlich über die von Tennet identifi-

zierten 4,1 TWh hinaus anwachsen. 

3.3 Zwischenbilanz 

Der Netzausbau kommt voran, allerdings langsamer als ursprünglich geplant. Derzeit ist die 

entlastende Wirkung durch fertiggestellte Bauabschnitte noch gering. Die Fertigstellung wei-

terer Abschnitte, vor allem der großen HGÜ-Verbindungen, entlastet die Preiszone. 

Ein wachsender und anhaltender Zubau von Erneuerbaren Energien (Offshore, Onshore, PV) 

ist angestrebt und wird den Druck auf die Preiszone erhöhen. Zu beachten ist auch die Witte-

rungsabhängigkeit insbesondere der Windkraft und die daraus resultierenden starken Unter-

schiede der Netzbeanspruchung innerhalb eines Jahres und im Jahresvergleich. 

Dementsprechend bleibt die Entlastung des Drucks auf die Preiszone eine Daueraufgabe. 

4 Instrumente zur Verringerung des Drucks auf die Preiszone 

Neben dem Netzausbau steht grundsätzlich eine breite Palette von Instrumenten zur Verrin-

gerung des Drucks auf die Preiszone zur Verfügung.  

Neben dem hier aufgeführten Instrumentarium und dem Redispatch 2.0 kommt mittelfristig 

der komplementäre marktliche Redispatch zur Ergänzung des Redispatch 2.0 in Betracht. Dort 
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geht es darum Flexibilität, die in niedrigen Spannungsebenen angesiedelt ist, neben der Hoch- 

und Mittelspannung auch für die Hoch und Höchstspannung nutzbar zu machen35. Als den 

Redispatch 2.0 lastseitig ergänzende Instrumente kommen nach Ansicht des BDEW folgende 

Instrumente grundsätzlich in Frage: 

› Standortanreize,  

› Gestaltung der Netztarife, z. B. engpassorientierte Netztarife, 

› komplementärer marktbasierter Redispatch. 

 

Abbildung 17: Zusammenspiel von Instrumenten zur Nutzung der Flexibilität von Lasten und Speichern (Quelle BDEW & 

E-Bridge in „Konzepte zur Nutzung von hoch- und mittelspannungsseitigen Flexibilitäten bei Netzbetreibern“, 2023) 

Die in der Hoch- und Mittelspannung erschlossene Flexibilität kann grundsätzlich dort, aber 

auch in der Höchstspannung genutzt werden. Mithin können sie auch zur Reduzierung von 

Engpässen innerhalb der Preiszone beitragen. 

Während an anderer Stelle die kurzfristige Mobilisierung von Flexibilität zu netzdienlichen 

Zwecken im Zentrum steht36, wird nachfolgend den langfristigen Signalen besonderes Augen-

merk geschenkt. Sie können in besonderem Maße mit investiven Wirkungen verbunden sein. 

Dabei sollte gerade auch auf freiwilligen komplementären Redispatch (Nachfrageseite) gesetzt 

werden. Dies kann das Redispatchpotenzial erhöhen und damit die Kosten senken.  

Im heutigen Marktdesign bestehen nur unzureichende ökonomische Anreize für eine system-

dienliche Auslegung und Standortwahl von Marktteilnehmern. Nachgelagerte Netz- und Sys-

                                                      

35
 BDEW und E-Bridge: Konzepte zur Nutzung von hoch- und mittelspannungsseitiger Flexibilität bei Netzbetrei-

bern; 2023, Kap. 2, S. 7 ff. 
36

 BDEW und E-Bridge: Konzepte zur Nutzung von hoch- und mittelspannungsseitiger Flexibilität bei Netzbetrei-

bern; 2023, Kap 4, S. 13 ff. 
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temkosten werden heute bei den Investitions- und Betriebsentscheidungen der Marktteil-

nehmer nicht berücksichtigt. Langfristige Allokationssignale sollen hier ansetzen37.  

Allokationssignale können – je nach Ausgestaltung – auf der Erzeugungsseite wahlweise alle 

Erzeugungsanlagen und Speicher oder nur eine Teilmenge betreffen. Auf der Lastseite können 

sie wiederum die Ansiedlung aller Verbrauchsanlagen steuern oder sich auf Investitionen in 

Anlagen zur Flexibilisierung der Verbrauchssteuerung beziehen oder – wegen ihres hohen 

Verbrauchs – auf Elektrolyseure konzentrieren. 

Der BDEW spricht sich im Kontext der Gewährleistung der Versorgungssicherheit für folgende 

Ausgestaltung langfristiger Allokationssignale aus: 

› Dem Anwendungsbereich sollten nur Neuanlagen, nicht aber Ertüchtigungen oder Umbau-

ten, unterworfen sein. Nur die Ansiedlung dieser Anlagen lässt sich räumlich steuern. Zu-

gleich sollte der Erhalt netzdienlicher Bestandsanlagen nicht gefährdet werden.  

› Erfasst werden sollen konventionelle Kraftwerke und Elektrolyseure38, weil diese den we-

sentlichsten Beitrag für die Gewährleistung der Versorgungssicherheit leisten können. 

› Derzeit bereits genehmigte oder im Genehmigungsverfahren befindliche Anlagen sollten 

mit Rücksicht auf das Investorenvertrauen ausgenommen werden. 

› Mit Rücksicht auf das Erfordernis eines raschen Ausbaus der Erneuerbaren Energien sollten 

dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen aus dem Anwendungsbereich entlassen werden. 

Ausgenommen werden sollten auch Produktionsanlagen, deren Ansiedlung anderen Krite-

rien folgt. 

› Regionale Allokationssignale können in einen Kapazitätsmarkt integriert oder separat ver-

ankert werden. Im letztgenannten Fall sind sie mit dem Kapazitätsmarkt eng zu verzahnen. 

Restriktionen für die Ortswahl von Elektrolyseuren und Wasserstoffkraftwerken werden aller-

dings auch von der Anbindung an das H2-Backbone ausgehen. 

Die Allokationssignale müssen effizient und effektiv sein. Sie müssen Ansiedlungs- und Ein-

satzentscheidungen nicht erzwingen, sondern Optimierungsentscheidungen ermöglichen. No-

Go-Areas sind deshalb nicht angebracht. 

Die räumliche Verteilung der Allokationssignale folgt der erwarteten Netzbelastung bzw. dem 

erwarteten Netzausbau nach einer noch festzulegenden Methodik. Ändert sich die Netzbelas-

tung, so ist die räumliche Verteilung der Allokationssignale entsprechend zyklisch anzupassen. 

                                                      

37
 BDEW-Diskussionspapier, Versorgungssicherheit in Zeiten eines hohen Ausbaugrads Erneuerbarer Energien, 

Kap. 2.5.1, S. 20 
38

 Zur Einbindung von Elektrolyseuren vgl. Tennet TSO GmbH, Thyssengas, Gasunie Deutschland, Quo vadis Elekt-

rolyse? 2023, S. 40 ff. 
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Das gilt jedoch nicht für Anlagen, die eine Allokationskomponente „gewonnen“ haben. Für 

diese bleibt das einmal gesendete Allokationssignal für die Dauer des zuvor vereinbarten Ver-

gütungszeitraums bestehen. Eine veränderte räumliche Verteilung der Allokationssignale wirkt 

sich nur auf die jeweils neu ans Netz gehenden Anlagen aus. Investitionssicherheit wird somit 

gewahrt. 

Die systemdienliche, das heißt netzengpassorientierte Verortung bereits eines kleinen Teils 

der flexiblen Erzeugung und Lasten kann zukünftig Redispatch-Volumen und -Kosten um bis zu 

20 % senken. Dies zeigt eine Fallstudie39 von Amprion zu den Auswirkungen einer systemdien-

lichen Verortung von je ca. 5 GW Kraftwerken und neuen flexiblen Lasten (PtG) auf Basis eines 

Referenzszenarios sowie eines „Best“ und „Worst Case“-Szenarios (systemdienlich bzw. ver-

stärkend) für 2030. Bei den angenommenen Kraftwerken aus der Fallstudie handelt es sich um 

reine Stromerzeugungsanlagen und keine KWK-Anlagen.  

 

Abbildung 18: Vorteile lokaler Kapazitätsanreize (Quelle: Amprion) 

Die Einführung räumlicher Allokationssignale stellt einen wichtigen Hebel dar, um die Preiszo-

ne auch in Phasen zu erhalten, in denen – wie auf absehbarer Zeit – der Ausbau der Erneuer-

baren Energien dem Ausbau der Übertragungsnetze vorauseilt. Die genaue Ausgestaltung die-

ses Konzepts sollte Gegenstand weiterer konstruktiver Arbeiten sein. 

                                                      

39
 amprion_fallstudie___lokale_kapazitaetsanreize.pdf 

 

https://www.amprion.net/Dokumente/Transparenz/Studien-und-Stellungnahmen/2023/amprion_fallstudie___lokale_kapazitaetsanreize.pdf
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Abbildung 19: Vorteile lokaler Kapazitätsanreize (Quelle: Amprion)  

Aufgrund der Parallelen zur geplanten Ausschreibung von H2-Kraftwerken und PtG-Anlagen im 

EEG und der Erarbeitung einer Kraftwerksstrategie zeigt sich die Dringlichkeit deren Standorte 

systemdienlich zu wählen.  

5 Fragen der Einbettung von regionalen Allokationssignalen  

5.1  Kapazitätsmarkt und Kraftwerksstrategie 

Es ist möglich, regionale Allokationssignale mit der Bereitstellung von Kapazität zu verknüpfen. 

Das hätte zur Folge, dass die Bedarfsermittlung gesicherter Leistung (Erzeugung/Lasten) nach 

Regionen zu differenzieren wäre. Entstünden hierdurch zwei oder mehr Kapazitätsmärkte wä-

re dies negativ für die Liquidität. 

 

Abbildung 20: Zwei Optionen zur Umsetzung lokaler Kapazitätsanreize (Quelle: Amprion) 



 

 

 

 

Ein langfristiges Marktdesign für Deutschland 

www.bdew.de Seite 25 von 26 

Es ist jedoch erforderlich, dass Gebote für Neuanlagen in vollständiger Kenntnis verbindlicher 

Allokationsanreize erfolgen. Dazu muss es TSOs rechtlich möglich sein, entsprechende Alloka-

tionssignale zu setzen, zu honorieren und die Kosten über die Netzentgelte zurückerhalten zu 

können.  

Möglicherweise werden im Zuge der Kraftwerksstrategie erhebliche Kapazitäten ausgeschrie-

ben. Mit dem daraus resultierenden Bau oder Umbau von Kapazitäten entscheidet sich, ob der 

Druck auf die Preiszone hierdurch verringert oder erhöht wird. Ein System örtlicher Allokations-

signale sollte daher bereits vor der Verabschiedung der Kraftwerksstrategie etabliert sein und 

greifen. 

5.2 Weitere Systemdienstleistungen 

Bei langfristigen Allokationssignalen geht es um eine systemdienliche Ausrichtung der Ent-

scheidung über die Ansiedlung der erfassten Anlagen.  

Bei der Implementierung eines solchen Ansatzes ist darauf zu achten, dass andere Sys-

temdienstleistungen gleichfalls effektiv und effizient erbracht werden und ggf. Synergien er-

zeugt werden können. 

So könnte der Ansatz beispielsweise genutzt werden, um auch für eine effiziente Bereitstel-

lung von Blindleistung und Momentanreserve zu sorgen. Auf die Erzeugung solcher Synergien 

zielt das Konzept des Systemmarkts40. 

6 Fazit 

Der Erhalt der Preiszone ist nicht selbstverständlich. Er kann gelingen, wenn kontinuierlich 

Maßnahmen ergriffen werden, um den Druck auf die Preiszone zu verringern. 

Auch im Fall der Einführung von regionalen Allokationssignalen ist der ehrgeizige Ausbau des 

Übertragungsnetzes unverzichtbar.  

Aufgrund des nötigen Ausbaus der Erneuerbaren Energien wird es über zwei Jahrzehnte eine 

angespannte Netzsituation geben. Der Ausbau der Übertragungsnetze ist und bleibt ein zent-

raler Faktor. Allerdings zeigt die Praxis, dass mit erheblichen Zeiträumen bis zur Indienstnah-

me neuer und Verstärkung bestehender Höchstspannungsleitungen zu rechnen ist. 

Erfolgversprechend erscheint deshalb eine Doppelstrategie: Netzausbau und regionale Allo-

kationssignale. 

Die Signale müssen effizient und effektiv sein. Sie müssen Ansiedlungs- und Einsatzentschei-

dungen nicht erzwingen, sondern Optimierungsentscheidungen ermöglichen.  

                                                      

40
 Amprion, Systemmarkt (Konzeptpapier, Langfassung) Februar 2022 
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Die Einführung räumlicher Allokationssignale für den Zubau steuerbarer Kapazitäten stellt 

einen wichtigen Hebel dar, um die Preiszone auch in Phasen zu erhalten, in denen – wie auf 

absehbarer Zeit – der Ausbau der Erneuerbaren Energien dem Ausbau der Übertragungsnetze 

vorauseilt. Die genaue Ausgestaltung dieses Konzept sollte Gegenstand weiterer konstruktiver 

Arbeiten sein. 

Zugleich ist zu prüfen, ob ein System regionaler Allokationssignale gleichzeitig auch für die 

Beschaffung weiterer Systemdienstleistungen, wie etwa für eine effiziente Bereitstellung von 

Blindleistung und Momentanreserve genutzt werden kann. Darüber hinaus sollte auch auf 

lastseitigen, freiwilligen, komplementären und marktbasierten Redispatch gesetzt werden. 

Dies führt zu keinen Mehrkosten, kann aber das Redispatchpotenzial erhöhen und die Redis-

patch-Kosten senken. 
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