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Gestaltung effektiver lokaler Preissignale unter den Rahmenbedingungen 
der deutsch-luxemburgischen Strompreiszone:  

Transformationspfade hin zu einem lokal differenzierten Strommarktdesign 
 

 

Executive Summary 

Die deutsche Energiewende hat mit einer installierten Leistung Erneuerbarer Energien von rund 210 GW im 

Jahr 2025 einen historischen Höchststand erreicht (Bundesnetzagentur, 2026a). Doch dieser Erfolg offenbart 

zunehmend die Grenzen des bestehenden Strommarktdesigns. Das aktuelle Strommarktdesign, das Deutsch-

land als Einheitsstrompreiszone ohne interne Netzengpässe behandelt, gerät durch die räumliche Trennung 

von Erzeugung und Verbrauch unter massiven Druck. Dies manifestiert sich in strukturell hohen Kosten für das 

Netzengpassmanagement, die sich trotz regulatorischer Gegenmaßnahmen auf einem Niveau von knapp 3 

Milliarden Euro pro Jahr einpendeln (SMARD, 2025a). Der Koalitionsvertrag der 21. Bundesregierung bekräf-

tigt dennoch explizit die Beibehaltung der Einheitsstrompreiszone, was den Handlungsspielraum für kurzfris-

tige Systemreformen begrenzt (CDU, CSU und SPD, 2025). 

Das vorliegende Whitepaper analysiert auf Basis von Erkenntnissen des Kopernikus-Projekts SynErgie drei kon-

krete Transformationspfade hin zu lokal differenzierten Preissignalen auf dem Strommarkt. Mithilfe eines Fun-

damentalmodells wurde aufgezeigt, dass ein nodales Preissystem die wohlfahrtsökonomisch effizienteste Lö-

sung darstellt. Im Modellvergleich erzielt das nodale Preissystem gegenüber der Einheitsstrompreiszone die 

niedrigsten Gesamtkosten, was vor allem auf den Wegfall von Redispatchkosten zurückzuführen ist. Zonale 

Konfigurationen erzielen dabei keinen wesentlichen Effizienzgewinn gegenüber dem uniformen Marktdesign. 

Die unmittelbare Einführung eines nodalen Preissystems scheitert jedoch an institutionellen und politischen 

Hürden, weshalb schrittweise Pfade erforderlich sind. 

Der erste Transformationspfad sieht zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte vor, deren Einführung die 

Bundesnetzagentur infolge des schleppenden Smart-Meter-Rollouts und des hohen Analysebedarfs hat die 

BNetzA die Einführung dynamischer Netzentgelte inzwischen auf frühestens 2030 verschoben (Bundesnetza-

gentur, 2026b). Der zweite Pfad etabliert lokale Flexibilitätsmärkte als marktergänzendes Instrument. Als lang-

fristiges Zielbild eines lokal differenzierten Strommarktdesigns skizziert der dritte Pfad den schrittweisen Über-

gang zur vollwertigen nodalen Preisarchitektur. 

Dabei sind die betrachteten Transformationspfade als unterschiedliche Wege zu verstehen, die jeweils auf ihre 

Weise zu einem lokal differenzierten Strommarktdesign führen können. Sie unterscheiden sich in ihrer regu-

latorischen Eingriffstiefe, ihrer institutionellen Komplexität und ihrem Zeithorizont – nicht jedoch in ihrem 

übergeordneten Ziel: der stärkeren Integration von Netzrestriktionen in die ökonomische Koordination von 

Erzeugung, Flexibilität und Verbrauch. Nur durch eine konsequente Weiterentwicklung des Strommarktde-

signs entlang dieser Pfade können ökonomische Effizienz, Versorgungssicherheit und gesellschaftliche Akzep-

tanz dauerhaft in Einklang gebracht werden. 
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Abkürzungen 

Abkürzung Bezeichnung 

BMWE Bundesministerium für Wirtschaft und Energie 

BNetzA Bundesnetzagentur 

EE Erneuerbare Energien 

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz 

EPEX Spot European Power Exchange Spot Market 

ERCOT Electric Reliability Council of Texas 

EnWG Energiewirtschaftsgesetz 

EU Europäische Union 

FTR Financial Transmission Right 

GW Gigawatt 

ISO Independent System Operator 

kWh Kilowattstunde 

LFM Lokaler Flexibilitätsmarkt 

LMP Local Marginal Pricing 

LSE Load Serving Entities 

MW Megawatt 

NYISO New York Independent System Operator 

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung 

PJM Pennsylvania-NewJersey-Maryland Interconnection 

ÜNB  Übertragungsnetzbetreiber 

VNB Verteilnetzbetreiber 

NE Netzentgelte 
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1 Einleitung 

Die Transformation des deutschen Stromsystems schreitet mit großen Schritten voran. Im Jahr 2025 stieg die 

installierte Leistung Erneuerbarer Energieanlagen in Deutschland um rund 21 GW auf insgesamt circa 210 GW, 

ein Zuwachs von etwa 11 Prozent gegenüber dem Vorjahr (Bundesnetzagentur, 2026a). Der Ausbau Erneuer-

barer Energien (EE), die zunehmende Dezentralisierung der Erzeugungsstrukturen sowie der aus dem zuneh-

menden EE-Anteil wachsende Bedarf an Flexibilität verändern die technischen, ökonomischen und regulatori-

schen Rahmenbedingungen grundlegend. Diese Entwicklungen führen dazu, dass Marktmechanismen nicht 

mehr ausschließlich die Koordination von Erzeugung und Verbrauch übernehmen, sondern zunehmend auch 

Netzrestriktionen und räumliche Knappheiten berücksichtigen müssen. 

Das bestehende Strommarktdesign in Deutschland und Europa basiert im Kern auf einem zonalen System und 

einem Energy-Only-Markt. Dieses Design ist historisch auf eine zentrale, steuerbare Stromerzeugung und ver-

gleichsweise geringe lokale Netzrestriktionen ausgerichtet. Mit dem wachsenden Anteil fluktuierender EE 

nimmt jedoch die zeitliche und örtliche Heterogenität von Erzeugung und Verbrauch deutlich zu. In der Folge 

rücken Fragen der effizienten Nutzung bestehender Netzkapazitäten, der systemdienlichen Aktivierung von 

Flexibilität sowie der Abbildung lokaler Engpässe zunehmend in den Mittelpunkt der Debatte über das Strom-

marktdesign. 

In der Wissenschaft wird die stärkere Integration lokal differenzierter Netzrestriktionen in die Preisbildung als 

zentraler Hebel zur Effizienzsteigerung eines Stromsystems mit hohem Anteil EE diskutiert. Die Monopolkom-

mission stuft dabei nodale Preissysteme als ökonomisch erstbeste Lösung ein, zonale Preissysteme als zweit-

beste und eine Reform der Netzentgeltsystematik als drittbeste Option (Monopolkommission, 2025). Wäh-

rend nodale und zonale Systeme lokale Knappheitssignale über Marktpreise abbilden, wirken differenzierte 

Netzentgelte als regulatorisches Instrument außerhalb der eigentlichen Marktpreisbildung – sie können je-

doch vergleichbare Lenkungseffekte erzielen, indem sie netzdienliches Verhalten über die Entgeltstruktur ge-

zielt anreizen. Gleichzeitig wird betont, dass wohlfahrtsökonomisch effiziente Zielbilder wie nodale Preissys-

teme unter den bestehenden institutionellen Rahmenbedingungen und dem derzeit fehlenden politischen 

Willen derzeit nicht umsetzbar sind. Diese Einschätzung spiegelt sich auch im Koalitionsvertrag der 21. Bun-

desregierung wider, der die Beibehaltung der deutsch-luxemburgischen Einheitsstrompreiszone explizit fest-

schreibt und damit den Handlungsspielraum für kurzfristige Systemreformen begrenzt (CDU, CSU und SPD, 

2025). Da eine Aufteilung der Einheitsstrompreiszone zudem durch die Erkenntnisse des in Kapitel 3 vorge-

stellten Fundamentalmodells als wenig zielführend eingestuft wird, konzentriert sich dieses Whitepaper auf 

die erstbeste und drittbeste Option sowie auf lokale Flexibilitätsmärkte (LFM) als ergänzendes Instrument, das 

innerhalb der bestehenden Einheitsstrompreiszone marktbasierte lokale Anreize schaffen kann, ohne eine Än-

derung der Preiszonenkonfiguration vorauszusetzen. Die Weiterentwicklung des Strommarktdesigns bewegt 

sich damit im Spannungsfeld zwischen langfristiger Effizienz und kurzfristiger Realisierbarkeit, was die Bedeu-

tung klar definierter Transformationspfade unterstreicht (Ritter et al., 2025). 

Vor diesem Hintergrund gewinnen Reformansätze an Bedeutung, die eine schrittweise Einführung zunehmen-

der zeitlich und örtlich differenzierte Preissignale ermöglichen, ohne die bestehende Marktarchitektur abrupt 

zu verändern. Solche Transformationspfade zielen darauf ab, bestehende Markt- und Netzinstrumente wei-

terzuentwickeln, Flexibilitätspotentiale gezielt zu aktivieren und Netzrestriktionen stärker in die ökonomische 

Koordination einzubeziehen. Sie unterscheiden sich hinsichtlich ihres Eingriffs in bestehende Markt- und Re-

gulierungsstrukturen, ihrer institutionellen Komplexität sowie ihrer Wirkungsweise auf Preisbildung und Netz-

betrieb. 
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Somit adressiert das vorliegende Whitepaper die folgende Fragestellung: 

Wie können unter den bestehenden politischen und institutionellen Rahmenbedingungen, insbesondere der 

kurzfristigen Festschreibung der deutsch-luxemburgischen Einheitsstrompreiszone, wirksame Transformati-

onspfade hin zu einem lokal differenzierten Strommarktdesign gestaltet werden? 

Zur Beantwortung dieser Frage bündelt das Whitepaper Erkenntnisse aus dem Arbeitspaket „Gestaltung der 

Transition des Strommarktdesigns" des Kopernikus-Projekts SynErgie. Kapitel 2 beschreibt die strukturellen 

Herausforderungen des bestehenden Marktrahmens. Kapitel 3 stellt die Erkenntnisse des Fundamentalmo-

dells vor. Kapitel 4 analysiert drei konkrete Transformationspfade. Kapitel 5 widmet sich den erforderlichen 

Absicherungs- und Ausgleichsmechanismen. Kapitel 6 schließt mit einer Zusammenfassung und einem Aus-

blick. 
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2 Herausforderungen des aktuellen Strommarktdesigns 

Die wirtschaftliche Steuerung des Strommarktdesigns basiert auf einem Zusammenspiel aus Marktmechanis-

men und regulatorischen Vorgaben, welches die Koordination von Erzeugung, Handel, Verteilung und Ver-

brauch bestimmt. Das Strommarktdesign legt fest, wie Preise gebildet werden, welche Anreize für Investitio-

nen in bestimmte Technologien bestehen, wie die Bereitstellung und der Einsatz von Energieflexibilität hono-

riert werden und auf welche Weise Versorgungssicherheit gewährleistet werden soll. In Europa basiert das 

bestehende Strommarktdesign im Kern auf einem sogenannten Energy-Only-Markt, bei dem ausschließlich 

elektrische Arbeit vergütet wird. Die Vorhaltung von Kapazität wird lediglich im Bereich der Reserven, insbe-

sondere der Regelenergie sowie der Netz- und Kapazitätsreserve, vergütet. Durch die grenzüberschreitende 

Integration der nationalen Strommärkte ist das Marktdesign weitgehend durch europäische Vorgaben, insbe-

sondere die Elektrizitätsbinnenmarktverordnung und -richtlinie, harmonisiert. Die technischen Ausgestaltun-

gen, wie etwa Auktionsalgorithmen, Produktdefinitionen oder die Interaktionen zwischen Markt und Netz, 

sind in verschiedenen Regelwerken spezifiziert und werden in Zusammenarbeit zwischen nationalen Regulie-

rungsbehörden, Strombörsen und Übertragungsnetzbetreibern (ÜNB) entwickelt (Sauer et al., 2022).  

Der Reformbedarf des bestehenden Strommarktdesigns wird sowohl in der wissenschaftlichen Debatte als 

auch auf politischer Ebene geführt. Im Herbst 2024 veröffentlichte das Bundesministerium für Wirtschaft und 

Energie (BMWE) ein Optionenpapier unter dem Titel „Strommarktdesign der Zukunft“, das zentrale Hand-

lungsfelder für die Weiterentwicklung des Systems identifiziert (BMWE, 2024). Dazu zählen unter anderem die 

Schaffung eines Investitionsrahmens für EE, die Etablierung lokaler Preissignale sowie die gezielte Flexibilisie-

rung der Stromnachfrage. Diese Maßnahmen werden als wesentlich erachtet, um ein resilientes, nachhaltiges 

und zukunftsfähiges Stromsystem zu gestalten. Das Papier weist dabei explizit auf das mangelnde Vertrauen 

vieler Akteure in die bestehenden Rahmenbedingungen hin, das nicht zuletzt auf jahrelange Versäumnisse bei 

der Anpassung der Marktmechanismen an die Realitäten eines zunehmend dezentralen Stromsystems zurück-

zuführen ist (Grimm et al., 2025). 

Im europäischen Vergleich wird das Ausmaß dieser Ineffizienzen besonders deutlich. Im Jahr 2024 gehörten 

die Strompreise für Haushaltskunden in Deutschland zu den höchsten in der Europäischen Union: Deutschland 

verzeichnete im ersten Halbjahr 2024 durchschnittlich etwa 39,5 ct/kWh für Haushaltsstrom, während der EU-

Durchschnitt bei rund 28,9 ct/kWh lag. Auch im ersten Halbjahr 2025 blieben die Preise in Deutschland auf 

einem hohen Niveau bei etwa 38,35 ct/kWh, deutlich über dem EU-Durchschnitt von etwa 28,7 ct/kWh. Diese 

Preisniveaus setzen sich aus den verschiedenen Kostenkomponenten zusammen und widerspiegeln neben 

Energie- und Netzpreisen auch die Wirkung von Steuern und Abgaben, die in Deutschland vergleichsweise 

hoch sind (Strom-Report, o. J.; European Commission (Eurostat), 2025). 

Die Ursachen dieser Ineffizienzen liegen tiefer im Marktdesign selbst. Diese manifestieren sich nicht nur im 

zunehmenden externen Veränderungsdruck, sondern auch im wachsenden internen Handlungsdruck infolge 

steigender Ineffizienzen der gegenwärtigen Einheitsstrompreiszone. Eine zentrale Ursache dieser Ineffizienzen 

liegt in den fehlenden Anreizen zur Systemdienlichkeit bei der Standortwahl des Ausbaus dezentraler EE sowie 

im schleppenden Ausbau des Stromnetzes (Grimm et al., 2025). In der Folge entstehen systematische Abwei-

chungen zwischen Erzeugungs- und Verbrauchsschwerpunkten, die durch marktliche Preissignale nur unzu-

reichend abgebildet werden. Das bestehende Marktdesign verstärkt diese Problematik, anstatt ihr entgegen-

zuwirken. 
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Zur Aufrechterhaltung der Netzstabilität und zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit ist daher in zuneh-

mendem Maße Netzengpassmanagement erforderlich. Dieses umfasst netzstabilisierende Eingriffe auf der Er-

zeugungs- und auf der Verbrauchsseite. Die daraus resultierenden Ineffizienzen beschränken sich dabei nicht 

auf die Übertragungsnetzebene innerhalb der deutsch-luxemburgischen Einheitsstrompreiszone, sondern wir-

ken sich auch auf die Verteilnetzebene aus. Die durch Redispatchmaßnahmen entstehenden Kosten sind wei-

terhin erheblich. Im Jahr 2023 beliefen sich die Kosten des Netzengpassmanagements laut Bundesnetzagentur 

auf rund 3,1 Milliarden Euro. Für das Jahr 2024 kam es zu einem Rückgang, unter anderem infolge gesunkener 

Brennstoffpreise und verringerter Redispatchvolumina, sodass die vorläufigen Gesamtkosten auf etwa 2,8 Mil-

liarden Euro sanken. Für das Jahr 2025 lagen die Gesamtkosten des Netzengpassmanagements bei rund 3,07 

Milliarden Euro (SMARD, 2026). Im zweiten Quartal 2025 lagen die Gesamtkosten des Netzengpassmanage-

ments bei rund 623 Millionen Euro, während allein im ersten Quartal 2025 die Redispatchkosten konventio-

neller Anlagen etwa 370 Millionen Euro betrugen. Trotz dieses Rückgangs gegenüber den früheren Spitzen-

werten von rund 4,2 Milliarden Euro im Jahr 2022 ist mittelfristig weiterhin mit einem steigenden Bedarf an 

netzstabilisierenden Eingriffen zu rechnen (Bundesnetzagentur, 2025; SMARD, 2025b; SMARD, 2025c). 

Die Auswirkungen des deutschen Strommarktdesigns entfalten sich zudem über die nationalen Grenzen hin-

aus und beeinflussen im Rahmen des integrierten europäischen Strommarktes auch die Strommärkte der 

Nachbarstaaten. In Situationen angespannter Versorgungslagen können nationale Preisentwicklungen in 

Deutschland unmittelbare Effekte auf benachbarte Strommärkte haben und dort politische sowie wirtschaft-

liche Reaktionen auslösen (Reveman, 2024; Milne, 2024). Die notwendige Transformation des Strommarktde-

signs stellt damit nicht nur eine technische und regulatorische, sondern auch eine sozioökonomische Heraus-

forderung dar. Grundlegend für eine erfolgreiche Transformation ist die breite Akzeptanz aller relevanten Sta-

keholder sowie die Etablierung klar definierter Übergangsphasen. Ein funktionierender Strommarkt bildet eine 

zentrale Grundlage für den wirtschaftlichen Wohlstand und die internationale Wettbewerbsfähigkeit des 

Standorts Deutschland (Grimm et al., 2025; Heinrich et al., 2026). 

Vor diesem Hintergrund wird deutlich, dass das bestehende Strommarktdesign den aktuellen und zukünftigen 

Anforderungen der Energiewende strukturell nicht mehr gerecht wird. Die Frage, welche alternativen Markt-

ausgestaltungen die Effizienz- und Wohlfahrtswirkungen des Systems verbessern können, steht daher im Mit-

telpunkt der folgenden Analyse.  
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3 Einblick und Erkenntnisse des Fundamentalmodells 

Zur Analyse der ökonomischen, ökologischen und energiesicherheitsrelevanten Effekte eines lokalen Strom-

marktdesigns wurde im Kopernikus-Projekt SynErgie ein Fundamentalmodell konzipiert und entwickelt. Ziel 

des Modells ist es, die quantitativen Differenzen zwischen uniformen, zonalen und nodalen Strommarktde-

signs zu analysieren und insbesondere die Vor- und Nachteile eines nodalen Strommarktdesigns herauszuar-

beiten. Das Modell dient dabei als analytisches Instrument zur quantitativen Abbildung der Wechselwirkungen 

zwischen Marktgestaltung, Preisbildung, Netzrestriktionen und der Integration von Flexibilitäten, wie in Abbil-

dung 1 schematisch dargestellt.  

Das Fundamentalmodell basiert auf mathematischen Optimierungsmodellen, die unterschiedliche Gebotsfor-

mate, Allokationsalgorithmen und Pricing-Methoden integrieren. Die Gebote der Stromerzeuger berücksich-

tigen unter anderem Marginalkosten, minimale und maximale Erzeugung pro Periode sowie Mindestbetriebs-

zeiten. Auf der Nachfrageseite werden sowohl unelastische als auch elastische Nachfrageanteile sowie flexible 

Nachfrage modelliert. Durch Variation von Stromerzeugungs-, Stromlast- und Netzwerkdaten können unter-

schiedliche Systemzustände und zeitliche Entwicklungen simuliert werden, einschließlich Netzentwicklungs-

pfaden. 

 
 

Im Modell werden drei Strommarktdesigns betrachtet: uniform, zonal und nodal. Beim nodalen Clearing wer-

den lokales Angebot, lokale Nachfrage sowie die physikalischen Beschränkungen des Übertragungsnetzes ex-

plizit berücksichtigt. Die resultierende Allokation ist physikalisch zulässig, das heißt mit den technischen Netz-

restriktionen vereinbar und ohne Überlastung von Betriebsmitteln unmittelbar umsetzbar. Für jeden Netzkno-

ten wird dabei ein individueller Preis berechnet, der die lokalen Knappheitsverhältnisse widerspiegelt. Das 

zonale Clearing fasst mehrere Knoten zu Zonen zusammen und berücksichtigt lediglich die Kapazitäten zwi-

schen diesen Zonen. Lokale Netzrestriktionen innerhalb der Zonen bleiben unberücksichtigt, weshalb die Al-

lokation physikalisch nicht zulässig und durch Redispatchmaßnahmen korrigiert werden muss. Eine zonale 

Konfiguration mit nur einer Zone entspricht dem uniformen Strommarktdesign. 

Abbildung 1: Schematische Abbildung des Fundamentalmodells, (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2025) 
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Die Preisbildung erfolgt über unterschiedliche Pricing-Methoden. Für ein nodales Preissystem werden Integer 

Programming (IP) und Extended Locational Marginal Pricing (ELMP) eingesetzt. Für zonale Designs wird der 

EUPHEMIA-Algorithmus nachgebildet, der als zentraler Preisbildungsalgorithmus des europäischen Day-

Ahead-Marktes einen einheitlichen Preis pro Zone berechnet und damit die realen europäischen Marktbedin-

gungen abbildet (ENTSO-E, o. J.). Ergänzend werden IP- und ELMP-basierte Preise auch für zonale Konfigurati-

onen mit mehreren Zonen berechnet, um Unterschiede in der Preisbildung systematisch zu analysieren. 

Die Datengrundlage umfasst Datensätze des deutschen Übertragungsnetzes sowie Gebots- und Netzdaten-

sätze aus PyPSA mit unterschiedlicher räumlicher Auflösung. Ergänzend wurden Datensätze für mehrere re-

präsentative Tage eines Jahres generiert, um saisonale und tageszeitliche Effekte abzubilden. Die quantitative 

Analyse umfasst Kostenvergleiche von Erzeugungskosten, Redispatch-Kosten und Gesamtkosten, die Untersu-

chung zeitlicher Kosten- und Wohlfahrtsverläufe sowie detaillierte Preisanalysen. Zur Effizienzbewertung wer-

den verschieden Kennzahlen wie Global Lost Opportunity Costs, Local Lost Opportunity Costs und Make-Whole 

Payments herangezogen.  

In EUR Euphemia 
 

2 Zonen (k) 2 Zonen (s) 3 Zonen 
 

4 Zonen 5 Zonen Nodal 

Generation 5.088.654 4.994.834 4.994.800 4.999.616 5.314.853 5.667.130 7.097.647 

Min-Cost  
Redispatch 3.070.432 2.974.124 2.975.347 2.938.632 2.364.824 2.461.132 0 

Total Costs 8.159.086 7.968.958 7.970.146 7.938.247 7.679.678 8.128.262 7.097.647 

 

Die Ergebnisse des Fundamentalmodells zeigen, dass ein nodales Strommarktdesign aus gesamtwirtschaftli-

cher Perspektive die niedrigsten Gesamtkosten und die höchste soziale Wohlfahrt ermöglicht. 

Die Modellberechnungen verdeutlichen dies anhand eines direkten Kostenvergleichs der betrachteten Konfi-

gurationen: Das nodale Preissystem erzielt gegenüber allen zonalen Konfigurationen und dem Euphemia-Al-

gorithmus die niedrigsten Gesamtkosten. Der entscheidende Unterschied liegt dabei in der Vermeidung von 

Redispatchkosten, da Netzrestriktionen direkt in die Allokation integriert werden. Bei den zonalen Konfigura-

tionen hingegen macht der Redispatch einen erheblichen Anteil der Gesamtkosten aus. Der Übergang von der 

Einheitsstrompreiszone zum nodalen Preissystem führt im Modell zu einer Senkung der Gesamtkosten von 

rund 13 %, was vor allem auf den vollständigen Wegfall der Redispatchkosten zurückzuführen ist. Eine 

Abbildung 2: Visualisierung des durchschnittlichen Tagespreis bei verschiedenen Konfigurationen mit zunehmender örtlicher Granularität 
durch den PyPSAEURLarge-Datensatz, (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2025)  

A 3: Gesamtkostenvergleich mithilfe des Fundamentalmodells durch die PyPSA-Datensätz, (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2025) 
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Erhöhung der Zonenanzahl reduziert die Redispatchkosten hingegen nicht signifikant – die Gesamtkosten un-

terscheiden sich zwischen den zonalen Konfigurationen nur marginal. Dies deutet darauf hin, dass die zonalen 

Aufteilungen die tatsächlichen Netzrestriktionen ebenfalls nicht ausreichend abbilden und damit keinen we-

sentlichen Effizienzgewinn gegenüber dem uniformen Marktdesign erzielen. 

Gleichzeitig verdeutlichen die Analysen, dass eine unmittelbare Umsetzung eines nodalen Strommarktdesigns 

unter realen Rahmenbedingungen mit erheblichen Herausforderungen verbunden ist. Politische Interessen, 

soziale Akzeptanz, Übergangskosten und institutionelle Pfadabhängigkeiten sprechen in einem Brownfield-

Ansatz gegen eine kurzfristige Einführung eines vollständig nodalen Preissystems in Deutschland. Diese Ein-

schätzung wird durch den Koalitionsvertrag der 21. Bundesregierung bestätigt, der die Beibehaltung der Ein-

heitsstrompreiszone explizit festschreibt (CDU, CSU und SPD, 2025; vgl. Kapitel 4). 

Das Fundamentalmodell liefert damit die quantitative Grundlage für die in Kapitel 4 diskutierten Transforma-

tionspfade. In dem im August 2024 veröffentlichten Optionenpapier zum zukünftigen Strommarktdesign 

spricht sich das BMWE ausdrücklich für den Erhalt der einheitlichen deutsch-luxemburgischen Strompreiszone 

aus, betont jedoch zugleich die Notwendigkeit zusätzlicher lokaler Steuerungsmechanismen und lokaler Preis-

signale zur besseren Abbildung von Netzengpässen und regionalen Knappheiten (BMWE, 2024). Die Ergeb-

nisse des Fundamentalmodells verdeutlichen damit die Spannweite zwischen einem langfristig effizienten Ziel-

bild und den kurzfristig realisierbaren institutionellen Rahmenbedingungen und bilden die analytische Basis 

für die im Folgenden systematisch eingeordneten Transformationspfade. 
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4 Transformationspfade 

Im Folgenden werden drei Transformationspfade dargestellt, die das bestehende Strommarktdesign schritt-

weise in Richtung lokal differenzierter Preissignale weiterentwickeln. Ziel dieser Transformationspfade ist es, 

Netzengpässe gezielter zu adressieren, lokale Knappheitssignale besser abzubilden und systemdienliche Flexi-

bilitätseinsätze zu fördern. Die Transformationspfade unterscheiden sich hinsichtlich ihres Eingriffs in beste-

hende Markt- und Regulierungsstrukturen, ihrer Komplexität sowie ihrer Wirkungsweise auf Preisbildung und 

Flexibilitätsanreize. Gemeinsam ist ihnen, dass sie darauf abzielen, die zunehmende räumliche und zeitliche 

Heterogenität von Erzeugung, Verbrauch und Netzrestriktionen stärker zu berücksichtigen und bestehende 

Ineffizienzen des aktuellen Strommarktdesigns zu reduzieren. 

Während sich mit einer Aufteilung der deutsch-luxemburgischen Einheitsstrompreiszone in mehrere Strom-

preiszonen Effizienzgewinne erzielen lassen, zeigen die Analysen des Fundamentalmodells zugleich, dass die 

damit verbundenen Transformations- und Implementierungskosten hoch sind und der resultierende Wohl-

fahrtsgewinn vergleichsweise gering ausfällt. In Verbindung mit der politischen Ausrichtung der Beibehaltung 

einer Einheitsstrompreiszone (CDU, CSU und SPD, 2025) wird die zonale Option daher in diesem Whitepaper 

nicht tiefer betrachtet. Das nodale Preissystem stellt demgegenüber die wohlfahrtsökonomisch effizienteste 

First-Best-Lösung dar, da Netzrestriktionen in die Marktpreisbildung miteinbezogen werden, zugleich jedoch 

mit erheblichen institutionellen und politischen Umsetzungsanforderungen verbunden ist (Monopolkommis-

sion, 2025). Dies gilt nicht nur für Deutschland, sondern auch auf europäischer Ebene: Analysen des Joint Re-

search Centre der Europäischen Kommission zeigen, dass die Einführung lokaler Preissignale innerhalb des 

europäischen Strommarktrahmens mit erheblichen regulatorischen und institutionellen Herausforderungen 

verbunden ist (Thomassen & Fuhrmanek, 2025; Thomassen et al., 2024). 

Das Whitepaper fokussiert sich auf folgende Transformationspfade: Erstens können vollständig dynamisierte 

Netzentgelte – sofern sachgerecht ausgestaltet – das Marktpreissignal um eine räumlich und zeitlich differen-

zierte Komponente ergänzen und auf diese Weise Netzknappheiten preislich sichtbar machen, die in der 

Marktpreisbildung bislang unberücksichtigt bleiben. Zweitens sind LFM ein mögliches Instrument für eine 

marktliche Bereitstellung von Flexibilität auf regionaler und dezentraler Ebene. Drittens kann das gegenwär-

tige Strommarktdesign zu einem nodalen Preissystem weiterentwickelt werden, um Netzengpässe bereits im 

Zuge der Ermittlung der Marktpreise zu berücksichtigen. 

Die betrachteten Transformationspfade stellen keine parallel verfolgbaren oder kombinierbaren Optionen 

dar, sondern unterscheiden sich grundlegend hinsichtlich ihrer regulatorischen und institutionellen Umsetz-

barkeit, der damit verbundenen Eingriffstiefe in bestehende Marktstrukturen sowie ihrer jeweiligen Wohl-

fahrtswirkungen. Während regulatorische Ansätze wie zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte (NE) eng 

an bestehende Strukturen anknüpfen, erfordern marktorientierte Instrumente wie LFM eine Anpassung insti-

tutioneller und technischer Rahmenbedingungen. Eine nodale Preisbildung geht schließlich mit einer grundle-

genden Reform der Strompreisbildung einher und stellt ein langfristiges Zielbild für eine konsistente Abbildung 

lokaler Knappheiten dar. 

Die folgenden Unterkapitel widmen sich diesen Transformationspfaden im Einzelnen. 
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4.1 Örtlich und zeitlich differenzierte Netzentgelte 
Vor dem Hintergrund der in Kapitel 2 dargestellten strukturell hohen Kosten des Netzengpassmanagements 

und der zunehmenden Notwendigkeit der Flexibilisierung der Stromnachfrage rücken zeitlich und örtlich dif-

ferenzierte Netzentgelte als vergleichsweise niedrigschwelliger und kurzfristig umsetzbarer Transformations-

pfad in den Fokus. Dieser Ansatz zielt darauf ab, bestehende Markt- und Netzinstrumente weiterzuentwickeln, 

indem gezielte Anreize über die Netzentgelte gesetzt werden, ohne die grundlegende Struktur der Strompreis-

zonenkonfiguration zu verändern. Aufgrund ihrer Anknüpfung an bestehende regulatorische Instrumente sind 

zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte zugleich der Transformationspfad mit der vermutlich schnells-

ten praktischen Umsetzbarkeit, was auch von den deutschen ÜNB hervorgehoben wird (50Hertz et al., 2025). 

Nach § 17 Abs. 2 StromNEV setzen sich Netzentgelte derzeit aus einem Arbeitspreis und einem Leistungspreis 

zusammen. Diese Ausgestaltung setzt insbesondere bei industriellen Verbrauchern Anreize zur Minimierung 

der individuellen Jahreshöchstlast, auch in Situationen, in denen ein höherer Strombezug aus systemischer 

Perspektive netzdienlich wäre. Besonders ausgeprägt ist dieser Effekt bei Letztverbrauchern mit mehr als 

2.500 Benutzungsstunden pro Jahr, bei denen der leistungsbezogene Anteil bis zu 80 % des zu entrichtenden 

Netzentgelts ausmachen kann. Die bestehende Netzentgeltsystematik wirkt damit flexibilitätshemmend und 

steht einer effizienten Nutzung vorhandener Netzkapazitäten entgegen (Buhl et al., 2025). 

Vor diesem Hintergrund wird im AgNes-Verfahren der Bundesnetzagentur eine grundlegende Änderung der 

Struktur der Netzentgelte intensiv bearbeitet und in diesem Zuge auch die Einführung zeitlich und örtlich dif-

ferenzierter Netzentgelte als Reformoption diskutiert. Im Unterschied zur bisherigen Praxis soll ein Arbeits-

preis dynamisiert werden, das heißt er ist nicht mehr starr für ein Netzgebiet festgelegt, sondern wird zeit- 

und ortsabhängig ausgestaltet und knüpft gezielt an prognostizierte Netzengpässe an (50Hertz et al., 2025). 

Grundsätzlich können alle Netzentgeltkomponenten dynamisiert werden; die wissenschaftliche und regulato-

rische Diskussion konzentriert sich jedoch auf den Arbeitspreis, da zeitvariable Leistungspreise mit erheblich 

komplexeren Anreizwirkungen verbunden wären. Im AgNes-Verfahren wird zudem diskutiert, den bisherigen 

leistungspreisbasierten Ansatz, der sich an der individuellen Jahreshöchstlast orientiert, durch einen Kapazi-

tätspreis zu ersetzen, um Fehlanreize gegenüber netzdienlichem Flexibilitätseinsatz abzubauen (Bundesnetz-

agentur, 2025). Der in diesem Whitepaper skizzierte Transformationspfad orientiert sich dabei an dem von 

Kopernikus-Projekt SynErgie et al. (2025) entwickelten Reformvorschlag zur Weiterentwicklung der Netzent-

geltsystematik, der auf Basis des bisherigen Systems mit Jahresspitzenlast-basiertem Leistungspreis entwickelt 

wurde und die konkreten Ausgestaltungsoptionen, regulatorischen Anforderungen und quantitativen Wir-

kungsanalysen ausführlich darlegt. Die Bundesnetzagentur hat die ursprünglich für 2029 geplante ver-

pflichtende Einführung dynamischer Netzentgelte inzwischen verschoben. Hintergrund sind der schleppende 

Smart-Meter-Rollout sowie der hohe Analysebedarf hinsichtlich der Rückwirkungen auf den Stromgroßhan-

delsmarkt und den Redispatch. Ein konkretes Konzept soll erst im Jahr 2027 entwickelt werden. Die Einführung 

dynamischer Netzentgelte ist frühestens sukzessive ab 2030 für Speicher und ab 2032 für Einspeiser vorgese-

hen (Bundesnetzagentur, 2026b). 

Der Vorschlag zielt darauf ab, durch differenzierte Preissignale ein engpassentlastendes Nutzungsverhalten zu 

fördern und dadurch die Kosten des Netzengpassmanagements zu reduzieren. Aufgrund ihrer Signalfunktion 

und der direkten Abbildung netznutzungsbedingter Kostenwirkungen stellen zeitlich und örtlich differenzierte 

Netzentgelte eine wirksame Ergänzung zu marktlichen Preissignalen dar, die allein keine lokalen Netzrestrikti-

onen abbilden (BDEW, 2025). 

Für die Ausgestaltung dieses Transformationspfads lassen sich zentrale Gestaltungsprinzipien identifizieren, 

wie sie von den deutschen ÜNB vorgeschlagen und empfohlen werden (50Hertz et al., 2025). Voraussetzung 

für die Wirksamkeit dynamischer Netzentgelte ist eine breite Durchdringung auf der Nachfrageseite, weshalb 
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das von den ÜNB erzeugte NE-Signal über die Verteilnetzbetreiber an möglichst viele Letztverbraucher wei-

terzugeben ist. Hierzu wird ein Top-down-Ansatz präferiert, der organisatorisch und regulatorisch einfacher 

umsetzbar ist als eine Aggregation von Signalen aus den Verteilnetzen und zugleich eine konsistente Berück-

sichtigung übergeordneter Netzrestriktionen ermöglicht. 

Eine effektive Lenkungswirkung erfordert zudem eine räumliche Differenzierung der Signale, etwa über 

Netzentgeltregionen, die sich an strukturellen Engpasslagen orientieren. Dabei erscheint ein schrittweiser Ein-

stieg mit begrenzter Granularität sinnvoll, um Komplexitäten zu reduzieren und erste praktische Erfahrungen 

zu sammeln. Zeitlich wird eine ex-ante-Veröffentlichung der dynamischen NE-Signale präferiert, vorzugsweise 

vor Handelsschluss da Day-Ahead-Markt, um die Netzsignale bei der Gebotsabgabe zu berücksichtigen und ein 

potenzielles Gaming zu verhindern. Ein pragmatischer Einstieg könnte zunächst eine einfache und planbare 

Ausgestaltung vorsehen, etwa mit stündlicher Auflösung und wenigen diskreten Preisstufen, bevor in weiteren 

Stufen die Granularität und Preisdifferenzierung sukzessive erhöht werden (50Hertz et al., 2025). Abbildung 4 

veranschaulicht diesen mittelfristigen Umsetzungspfad mit den entsprechenden Ausbaustufen. 

Ein zentraler Bestandteil dieses Ansatzes ist die schrittweise Dynamisierung des Arbeitspreises. Ziel ist es, den 

bisher starren, einheitlichen Arbeitspreis mit einer Anreizfunktion zu versehen, das heißt ihn so auszugestal-

ten, dass er netzdienliches Verhalten gezielt belohnt und engpassverschärfendes Verhalten verteuert – ohne 

dabei die Finanzierungsfunktion des Netzentgelts zu beeinträchtigen (Buhl et al., 2025). Der dynamisierte Ar-

beitspreis wird abhängig von der jeweils prognostizierten Netzauslastung zeitvariabel ausgestaltet und nur 

dort ausgewiesen, wo Netzengpässe bereits bestehen oder absehbar sind. Hoch-, Standard- und Niedriglast-

situationen werden auf Basis von Prognosen zur lokalen Einspeisung, zum lokalen Verbrauch und zu bestehen-

den Netzrestriktionen in Abhängigkeit von Zeit, Ort und Netzebene berücksichtigt. 

 

 

 

Zur Vermeidung plötzlicher Preissprünge erfolgt die Einführung des dynamisierten Arbeitspreises stufenweise. 

In einem ersten Schritt kann eine begrenzte Spreizung der Preissignale vorgesehen werden, die im Zeitverlauf 

sukzessive ausgeweitet wird. Ergänzend werden zeitliche Glättungsmechanismen eingesetzt, um graduelle An-

passungen zu ermöglichen und kurzfristige Überreaktionen zu vermeiden. Parallel dazu kann die zeitliche Gra-

nularität schrittweise erhöht werden: Während zu Beginn gröbere Zeitraster zur Anwendung kommen, ist im 

Zielbild eine viertelstündliche Auflösung vorgesehen, die sich an der Granularität des kurzfristigen Stromhan-

dels orientiert. 

Abbildung 4: Zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte – mittel- bis langfristige Umsetzung des Transformationspfads,  
(Kopernikus-Projekt SynErgie, 2025) 
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Zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte ermöglichen es damit, systemdienliches Verbrauchsverhalten 

schrittweise zu aktivieren und bestehende Netzrestriktionen stärker in die ökonomische Koordination einzu-

beziehen, ohne die Grundstruktur des Strommarktdesigns unmittelbar zu verändern. Das langfristige Zielbild 

dieses Transformationspfads, das eine vollständig dynamisierte und räumlich feingranulare Netzentgeltstruk-

tur umfasst, ist in Abbildung 5 dargestellt.  Sie stellen eine pragmatische und regulatorisch anschlussfähige 

Weiterentwicklung des bestehenden Systems dar, deren Wirkungsweise auf die engpassentlastende Steue-

rung des Strombezugs fokussiert bleibt und die bestehenden Instrumente des Netzbetriebs, insbesondere den 

Redispatch, anreizbasiert ergänzt. 

4.2 Lokale Flexibilitätsmärkte (LFM) 

Als ergänzendes Instrument zur bestehenden Einheitsstrompreiszone ermöglichen LFM die Vermarktung von 

Energieflexibilität über dedizierte Marktplattformen und schaffen dabei für teilnehmende Akteure lokal diffe-

renzierte Preissignale. Sie erweitern damit das bestehende Strommarktdesign um eine zusätzliche Ebene, auf 

der räumliche Netzrestriktionen abgebildet werden, ohne die Einheitsstrompreiszone unmittelbar zu verän-

dern. Dabei sind LFM primär als Instrument für das Engpassmanagement auf Verteilnetzebene konzipiert und 

nicht darauf ausgelegt, strukturelle Engpässe im Übertragungsnetz dauerhaft aufzulösen. LFM eröffnen viel-

versprechende Möglichkeiten, den zunehmenden Anteil volatiler EE effizient zu integrieren. Auf LFM können 

Netzbetreiber Flexibilität marktbasiert beschaffen, um regionale Netzengpässe gezielt zu beheben. Dabei 

schaffen lokal differenzierte Preissignale Anreize, Ausgleichsmaßnahmen zu volatiler EE-Einspeisung lokal dif-

ferenziert anzubieten. Dadurch kann die lokale Einspeisung erneuerbarer Erzeugung besser genutzt und die 

ökologisch fragwürdige Abregelung von EE-Anlagen reduziert werden. 

Mit steigendem EE-Anteil und wachsenden regionalen Ungleichgewichten zwischen Erzeugung und Verbrauch 

werden lokale Preissignale zunehmend notwendig – LFM stellen dabei eine vielversprechende Option dar, 

dezentrale Flexibilitäten systemdienlich abzurufen. Die Kosten für das Netzengpassmanagement haben sich 

von rund 0,4 Milliarden Euro im Jahr 2015 auf rund 3,07 Milliarden Euro im Jahr 2025 mehr als versiebenfacht 

(SMARD, 2026). Im Hinblick auf die gesetzlich festgehaltenen EE-Ausbauziele ist davon auszugehen, dass 

Netzengpässe zunehmen und stärker mit wetterbedingten Erzeugungsschwankungen variieren werden 

(Thomassen et al., 2024). LFM bieten in diesem Kontext eine marktbasierte Option zur Beschaffung von de-

zentraler Flexibilität, bei der Netzbetreiber gezielt auf lastseitige und kleinere Flexibilitätspotenziale zurück-

greifen können (Heilmann et al., 2022). Für eine direkte Nutzung von LFM zur Redispatch-Aktivierung ist je-

doch eine konsistente Ausgestaltung der Kostenallokation und Abrechnungslogik erforderlich, da Engpassma-

nagementkosten im Status quo über Netzentgelte auf die Allgemeinheit umgelegt werden und marktbasierten 

Abrufen ohne Anpassung der Finanzierungsstruktur Fehlanreize gegenüberstehen können (smartEn, 2022). 

Abbildung 5: Zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte – langfristige Umsetzung des Transformationspfades, 
(Kopernikus-Projekt SynErgie, 2025) 
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Auf LFM greifen Netzbetreiber auf Flexibilitätsangebote zu, um Netzengpässe marktbasiert zu lösen. Die Fle-

xibilitätsnachfrage kann dabei sowohl von ÜNB als auch von VNB ausgehen. Voraussetzung für eine wirksame 

Nutzung  von LFM ist, dass geeignete regulatorische Rahmenbedingungen zur Incentivierung markt- und netz-

dienlicher Flexibilitätserbringung auf den LFM von Seiten der ÜNB und VNB bestehen. Gleichzeitig müssen 

klare Abgrenzungen zu bestehenden Markt- und Netzmechanismen gewährleistet sein. Eine Vielzahl unter-

schiedlicher Akteure kann auf LFM ihre Flexibilitätspotenziale wirtschaftlich nutzbar machen. Dazu zählen In-

dustrie- und Gewerbeunternehmen, Speicher, EE-Anlagen sowie Aggregatoren und virtuelle Kraftwerke. Diese 

Akteure bieten Flexibilität in unterschiedlichen zeitlichen und technischen Ausprägungen an, wodurch sowohl 

kurzfristige Energieaktivierungen als auch längerfristige Kapazitätsbereitstellungen ermöglicht werden. 

In Europa sind bereits verschiedene LFM im Einsatz, darunter in Großbritannien, den Niederlanden und Skan-

dinavien (NODES). Ein Beispiel stellt die EPEX SPOT Localflex-Handelsplattform dar, die den End-to-End-Pro-

zess der Flexibilitätsbeschaffung abbildet und in europäischen Anwendungen anschlussfähig ist (smartEn, 

2022). In den Niederlanden führt die ÜNB–VNB-Plattform GOPACS Flexibilitätsgebote aus Handelsplattformen 

zur netzseitigen Engpasslösung zusammen (smartEn, 2022; EPEX SPOT, 2024). Die Beschaffung erfolgt über 

einen auktionsbasierten Marktmechanismus und erfordert eine enge Koordination zwischen ÜNB und VNB. 

Neben der Flexibilitätsaktivierung spielt auch die Kapazitätsreservierung eine zentrale Rolle. Langfristige Ver-

träge zur Kapazitätsreservierung stellen eine mögliche Lösung dar, um Netzengpässe abzufedern. Dabei schlie-

ßen Netzbetreiber Verträge mit Flexibilitätsanbietern, die sich verpflichten, während Engpasssituationen ihren 

Leistungsbezug über das Stromnetz zu reduzieren und damit netzseitig entlastend zu wirken. Vor dem Hinter-

grund sehr hoher prognostizierter Kosten für den Netzausbau von 440 Mrd. Euro bis 2045 für Übertragungs- 

und Verteilnetze bieten solche vertragliche Lösungen eine ergänzende Alternative zum rein infrastrukturellen 

Ausbau (Bundesnetzagentur, 2023). 

Trotz dieser Potenziale sind LFM mit spezifischen Herausforderungen verbunden. Ein zentrales Risiko besteht 

in der möglichen Entstehung von Gaming-Anreizen und Marktmacht. Letztere kann insbesondere dann auf-

treten, wenn einzelne große Marktteilnehmer aufgrund ihres hohen Flexibilitätsvolumens oder ihrer domi-

nanten Nachfrageposition die Gebots- und Preisbildung maßgeblich beeinflussen und kleinere Akteure 

dadurch faktisch verdrängen. Nachfrager und Erzeuger an netztechnisch besonders vorteilhaft gelegenen 

Netzknoten können in solchen Konstellationen erhebliche Marktmacht erlangen, was das Risiko von Miss-

brauch birgt. Dieser äußert sich unter anderem in einer eingeschränkten Angebotsabgabe sowie in überhöh-

ten Preisen. Neben direkten Preiseffekten können daraus auch strategische Anreize im Zusammenspiel zwi-

schen lokalen Märkten und Redispatchmechanismen entstehen. In diesem Kontext besteht die Gefahr von Inc-

Dec-Gaming, also strategischem Bieterverhalten: Erzeuger in Engpassregionen antizipieren, durch strategische 

Angebotsanpassungen — etwa eine reduzierte Vermarktung verfügbarer Kapazitäten im vorgelagerten Markt 

— im Rahmen redispatchbezogener Aktivierungen höhere Erlöse erzielen zu können. Aus Systemperspektive 

ist ein solches Verhalten gefährlich, da es die Integrität des Marktmechanismus untergräbt und die gesell-

schaftlichen Kosten des Engpassmanagements erhöht. Um diesen Risiken zu begegnen, sind gezielte Maßnah-

men erforderlich. Dazu zählen die Diversifikation von Flexibilitätsmodellen, die Kombination von kurz- und 

langfristiger Flexibilitätsbeschaffung, die Sanktionierung von Gaming durch Marktregeln sowie Verifikations-

verfahren zur Prüfung der Einhaltung von Marktregeln. 

Da die Wirksamkeit dieser Maßnahmen wesentlich von ihrer konkreten Umsetzung und praktischen Durch-

setzbarkeit abhängt, kommt der Erprobung entsprechender Marktmechanismen im Rahmen von Reallaboren 

eine besondere Bedeutung zu. Reallabore werden hierfür politisch ausdrücklich angestrebt und gezielt 
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unterstützt. In der Energieflexiblen Modellregion Augsburg soll untersucht werden, welche Potenziale beste-

hen, das erneuerbare Stromangebot unter Beachtung bestehender Netzknappheiten durch Energieflexibilität 

deutlich besser als bisher zu nutzen. Im Rahmen des Kopernikus-Projekts  

SynErgie wird gemeinsam mit der EPEX SPOT daran gearbeitet, regulatorisches Lernen in diesem Kontext zu 

ermöglichen. Ziel ist es, bestehende Vorbehalte zu adressieren sowie gezielte Maßnahmen zum Monitoring 

von Marktmacht und strategischem Verhalten zu entwickeln, zu erproben und für eine spätere Übertragung 

auf andere Regionen transferierbar zu machen. 

Die Übertragbarkeit der in der Energieflexiblen Modellregion Augsburg gewonnenen Erkenntnisse ist eine 

zentrale Voraussetzung für die Übertragung von LFM auf weitere Regionen in Deutschland. In technischer 

Hinsicht sind insbesondere Typregionen mit einer hohen fluktuierenden Stromerzeugung, einem hohen in-

dustriellen Stromverbrauch sowie einer gleichzeitig hohen Dynamik der Residuallast potenziell geeignet. Die 

Bewertung relevanter Regionen zeigt, dass auf diese Gebiete rund 50 % des industriellen Stromverbrauchs in 

Deutschland entfallen.  

 
 

Die Energieflexible Modellregion Augsburg weist hohe Flexibilitätspotenziale auf. In der Modellregion können 

Flexibilitäten in einer Größenordnung von bis zu 323 MW Lastverzicht und 93 MW Lasterhöhung aktiviert wer-

den, die je nach Anwendung täglich bis wöchentlich für mindestens eine Viertelstunde zur Verfügung stehen 

(Bauer, 2021). Damit bietet die Modellregion ein realistisches Umfeld, um sowohl kurzfristige Energieaktivie-

rungen als auch längerfristige Flexibilitätsbereitstellungen unter Berücksichtigung bestehender Netzknapphei-

ten zu untersuchen. 

Reallabore ermöglichen dabei nicht nur die Überprüfung technischer Funktionalität und operativer Prozesse, 

sondern auch die Erprobung gesellschaftlicher und institutioneller Voraussetzungen für eine spätere Skalie-

rung. Relevante Kriterien sind insbesondere Hebelpunkte in Politik, Industrie und Energiemärkten, Schlüssel-

akteure in erfolgreichen Modellregionen als Multiplikatoren sowie eine ausreichende geografische Vielfalt zur 

Identifikation kultureller Unterschiede. 

Abbildung 6: Typregionen zur Übertragbarkeit in technischer Hinsicht, (Bauer, 2021) 
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LFM stellen damit einen marktergänzenden Transformationspfad dar, der über rein regulatorische Preissignale 

hinausgeht und eine gezielte, bedarfsorientierte Aktivierung von Flexibilität ermöglicht. Zugleich verbleiben 

sie innerhalb der Struktur der Einheitsstrompreiszone — und behalten diesen Vorteil auch bei einer etwaigen 

künftigen Trennung der Gebotszone, wie das Beispiel NODES in zonalen Systemen zeigt. Da sie lokale Knapp-

heiten primär über zusätzliche Marktmechanismen adressieren, bleibt ihre Wirkung räumlich begrenzt und 

strukturelle Engpässe können nicht vollständig aufgelöst werden. 

4.3 Nodales Preissystem 
Als marktreformierender Ansatz für den Umbau zu einem zukunftsfähigen Energiesystem gilt das nodale Preis-

system, das von der Monopolkommission als First-Best-Option für ein Energiesystem mit angemessener Be-

preisung von Netzengpässen eingeordnet wird (Monopolkommission, 2025). Im Kern bildet es sowohl den 

wirtschaftlichen Wert der Stromerzeugung als auch die physikalischen Netzengpässe im Marktpreis ab und 

setzt damit für jeden Standort individuelle Preissignale, die Marktteilnehmer zu einem systemdienlichen Ver-

halten anreizen. 

Ein nodales Preissystem setzt eine digitale Repräsentation des Netzes sowie die konsequente Integration phy-

sikalischer Netzrestriktionen in den Preisbildungsprozess voraus, um die Preise standortgerecht abbilden zu 

können (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021). Dabei wird für jeden Einspeise- und Entnahmepunkt im Netz ein 

individueller Preis berechnet, der sich analytisch aus zwei Komponenten zusammensetzt: einer Stromkompo-

nente, die den wirtschaftlichen Wert der zusätzlichen Stromerzeugung widerspiegelt, und einer Netzkompo-

nente, die bestehende Engpässe im Übertragungsnetz abbildet. Existieren keine Netzengpässe, gleichen sich 

die nodalen Preise dem Einheitsstrompreis an. Bei auftretenden Engpässen hingegen sinken die Preise in ex-

portbeschränkten Regionen, in denen das Angebot die Nachfrage übersteigt, während sie in importbeschränk-

ten Regionen steigen, in denen die Nachfrage das Angebot übersteigt. Im Gegensatz zum gegenwärtigen uni-

formen Marktdesign sind die Marktergebnisse eines nodalen Preissystems physikalisch realisierbar, da Netz-

restriktionen direkt in die Preisbildung integriert werden. Die resultierenden lokal differenzierten Preissignale 

steuern Erzeugung und Verbrauch räumlich effizienter und fördern eine systemdienliche Nutzung der Netzinf-

rastruktur, wodurch die Notwendigkeit kostspieliger Redispatchmaßnahmen signifikant und systematisch ver-

ringert wird (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021; Knörr et al., 2024). 

Obwohl die nodale Bepreisung in der Fachliteratur als ökonomischer Maßstab für Effizienz gilt, ist ihre Umset-

zung aufgrund regulatorischer Komplexität und Verteilungswirkungen politisch umstritten (Monopolkommis-

sion, 2025). Nach den Forschungsarbeiten im Kopernikus-Projekt SynErgie (2021), die im Rahmen der dritten 

Förderphase im Arbeitspaket zur Gestaltung der Transition des Strommarktdesigns entstanden sind, sowie 

weiterführenden Analysen wie Neuhoff et al. (2025) lassen sich konkrete Implementierungsschritte ableiten.  
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Abbildung 7: Implementierungspfad für ein nodales Preissystem (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021) 

Dieser Transformationspfad beginnt in einer initialen Phase der Marktvorbereitung, in Abbildung 7 mit „Jahr 

0“ gekennzeichnet, in der die wesentlichen technischen und organisatorischen Grundlagen für eine Preisbil-

dung auf Knotenebene geschaffen werden. Ein zentrales Element dieser Phase ist der Ausbau der Marktme-

chanismen durch die Erhöhung der Auktionsfrequenz bis hin zur Einführung von Echtzeitmärkten. Dies steigert 

nicht nur die Markttransparenz und Liquidität, sondern festigt auch die Widerstandsfähigkeit gegenüber 

Marktmacht und verbessert die effiziente Nutzung grenzüberschreitender Kapazitäten. 

Parallel dazu ermöglichen technologiespezifische Mehrkomponenten-Gebote den Marktteilnehmern durch 

mehrere kosten- und restriktionsbezogene Komponenten, bestimmte Eigenschaften einzelner Anlagen voll-

ständig in den Geboten und damit im Markt abzubilden. Dies führt zu einer effizienten, integrierten Arbitrage 

über mehrere Zeiträume hinweg, was die Markteffizienz bei Unsicherheit erhöht und gleichzeitig die Teilnah-

mebeschränkungen für flexible Akteure senkt. Begleitet wird diese initiale Phase durch die Ankündigung eines 

Referenz-Handelshubs für langfristige Verträge sowie die Vorbereitung regulatorischer Anpassungen, um 

Preissicherheit in einem künftig differenzierten System zu gewährleisten und lokale Preisrisiken rechtssicher 

abzusichern (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021). 

Bereits in dieser Phase zeigen sich zentrale Herausforderungen. Der Übergang zu Mehrkomponenten-Geboten 

erfordert fundamentale Systemumstellungen bei Marktteilnehmern und birgt operationelle Risiken im GW-

Bereich, insbesondere durch plötzliche Leistungsanpassungen großer Erzeuger. Hinzu kommt, dass das Kon-

zept nur eingeschränkt kompatibel mit dem europäischen Energiepaket von 2019 ist, dem Clean Energy for all 

Europeans Package, das Engpassmanagement und Balancing als nachgelagerte Prozesse gegenüber dem Ener-

giehandel strukturiert und damit eine Ex-ante Ko-Optimierung von Netz und Markt nicht vorsieht. Jegliche 

Anpassungen der Markt- und Netzcodes erfordern mehrstufige EU-Konsultationen mit hohen Verzögerungs-

risiken, da die bestehende Regulierung auf zonale Preise ausgelegt ist. Parallel binden laufende Reformen po-

litische und administrative Kapazitäten, was strukturelle Änderungen erschwert (Neuhoff et al., 2025). 

Darauf aufbauend folgen im „Jahr 1“ tiefgreifende strukturelle Markt- und Systemreformen, die die instituti-

onellen Weichen für eine marktorientierte und nodale Preisbildung stellen. Hierbei steht die Umstellung von 

physischen auf finanzielle Bilanzkreise im Vordergrund, die mit einer Anpassung der Ausgleichsenergieregeln 

verbunden sind, um die Systemstabilität zu erhöhen, ohne dabei Bilanzkreisverantwortliche zu benachteiligen 

oder größere Portfolios zu bevorzugen. Gleichzeitig müssen in diesem Zeitraum die Vergütungsmechanismen 

für EE im Rahmen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) so transformiert werden, dass die Einspeisung 
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mit den lokalen Preissignalen kompatibel wird und keine Fehlanreize bei Netzengpässen entstehen (Koperni-

kus-Projekt SynErgie, 2021). Parallel zu diesen Strukturreformen müssen die mit nodalen Preisen einherge-

henden Verteilungswirkungen aktiv adressiert werden. Nodale Preise führen zu standortabhängigen Kosten-

strukturen, wodurch Regionen mit strukturellen Engpässen oder geringer lokaler Erzeugung tendenziell hö-

here Preise aufweisen können. Dies macht politische Ausgleichsmechanismen wie Hedging oder Transfers er-

forderlich (siehe Kapitel 5). Gleichzeitig ist mit Widerstand bei Marktakteuren zu rechnen, da deren implizite 

Renten, etwas durch Redispatch-Kompensationen in zonalen Systemen, entfallen (Neuhoff et al., 2025). 

In der anschließenden Phase „Jahr 2“ der Systemintegration und Pilotierung wird das neue Design technisch 

integriert und unter Realbedingungen validiert. Ein wesentlicher Baustein ist die Ko-Optimierung von Energie- 

und Systemdienstleistungen, wobei dauerhafte Mehrkomponenten-Gebotsformate zum Einsatz kommen, um 

die Beschaffung von Regelleistung effizient mit den Energiemärkten zu koppeln und Transaktionskosten zu 

minimieren. Zur praktischen Erprobung werden regionale Testfelder an den Schnittstellen zwischen Übertra-

gungs- und Verteilnetzbetreibern etabliert, die ein virtuelles Großhandelsmarktdesign abbilden und so die 

langfristigen Effizienzgewinne prüfen. Als operatives Fundament für die Umsetzbarkeit dienen dabei die fort-

schreitende Digitalisierung sowie die Schaffung einer umfassenden IT-Infrastruktur zur Echtzeitdatenverarbei-

tung und Datentransparenz (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021). 

Allerdings erfordert die Kopplung mit bestehenden Zonenmärkten komplexe Übergangslösungen. Physische 

Stromflüsse, die aufgrund von Netzrestriktionen ungeplant durch Nachbarregionen und Nachbarländer flie-

ßen, sogenannte Loop Flows, können Engpässe verschärfen, während das aktuelle Market Coupling für die 

Abbildung linearer Preisstrukturen ungeeignet ist. Lösungsansätze wie Pre-Screening von Geboten oder Ex-

post-Bepreisung sind mit Effizienzverlusten beziehungsweise Risiken behaftet (Neuhoff et al., 2025). 

Der eigentliche Übergang zur vollwertigen nodalen Preisarchitektur erfolgt schließlich schrittweise im Zeit-

raum von „Jahr 3“ und „Jahr 4“, in dem das nodale Preissystem die bisherige Einheitsstrompreiszone als neuen 

Standard des Strommarktdesigns vollständig ablöst. In dieser Phase der Skalierung werden Financial Transmis-

sion Rights implementiert, die als Instrument zur Absicherung gegen regionale Preisdifferenzen dienen und 

somit die notwendige Investitionssicherheit für alle Marktteilnehmer fördern (siehe Kapitel 5). Die technische 

Umsetzung bleibt dabei kapital- und wissensbasiert: Das Echtzeit-Market-Clearing alle fünf bis zehn Minuten 

unter voller Netzmodellierung verlangt leistungsfähige Optimierungssoftware und hohe Datenqualität, wäh-

rend die Marktüberwachung neue Anforderungen an die Transparenz stellt (Neuhoff et al., 2025). 

Dieser gesamte Transformationsprozess wird über alle Phasen hinweg durch kontinuierliche begleitende Maß-

nahmen gestützt. Dazu gehören eine vorausschauende Netzplanung, die künftige nodale Preisstrukturen be-

reits heute bestmöglich antizipiert, die Schaffung eines regulatorischen Rahmens für Informationstechnolo-

gien zur Echtzeitdatenverarbeitung sowie die stetige Anpassung des politischen und institutionellen Umfelds 

zur Sicherstellung der gesellschaftlichen Akzeptanz (Kopernikus-Projekt SynErgie, 2021). Die zentrale Hürde 

liegt dabei weniger in den technischen oder institutionellen Anforderungen als im fehlenden politischen Wil-

len: Solange die Beibehaltung der Einheitsstrompreiszone politisch festgeschrieben ist, hängt die Einführung 

eines nodalen Preissystems von freiwilligen, regional verankerten Schritten ab, die Widerstände schrittweise 

abfedern und fragmentierte Zuständigkeiten in der EU überwinden müssen (Neuhoff et al., 2025). 

Zusammenfassend erfordert die mehrjährige Transition hin zu einem nodalen Preissystem technische Infra-

struktur, regulatorische Anpassungen und vor allem politische Unterstützung. Als langfristiges Zielbild eines 

lokal differenzierten Strommarktdesigns bietet es das größte Effizienzpotenzial. Seine Realisierung setzt je-

doch voraus, dass die im Rahmen der beiden anderen Transformationspfade gewonnenen regulatorischen 

Erfahrungen und institutionellen Voraussetzungen schrittweise den Weg dafür ebnen. 
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5 Exkurs: Absicherungs- und Ausgleichsmechanismen 
Bei den diskutierten Transformationspfaden rückt die Frage in den Mittelpunkt, wie ein zukünftiger Markt 

sowohl effiziente Preissignale setzen als auch flexible Ressourcen und Investitionen angemessen steuern kann. 

Nodale Preise gelten dabei als zentrale Option, erfordern jedoch Mechanismen, die Preisrisiken begrenzen 

und regionale Verteilungseffekte ausgleichen.  

Für die Ausgestaltung solcher Mechanismen bietet die nordamerikanische Erfahrung mit nodalen Märkten 

wichtige empirische Orientierung. Dort zeigt sich, dass effiziente Strommärkte mit lokalen Preisen zwingend 

flankierende Absicherungs- und Ausgleichsinstrumente benötigen. Auch wenn diese Modelle nicht direkt auf 

Europa übertragbar sind, erlauben sie eine fundierte Einschätzung möglicher Anforderungen, Wirkungsweisen 

und Herausforderungen.  

Die Einführung eines nodalen Preissystems – wie sie in Nordamerika ab 1998 im Rahmen des Local Marginal 

Pricing (LMP) schrittweise etabliert wurde – stellt ein wirksames Mittel dar, um Engpässe im Übertragungsnetz 

effizient abzubilden und die zunehmende Volatilität der EE systematisch in das Marktdesign zu integrieren. 

Analog zum nodalen Preissystem ist es Ziel des LMP, knappheits- und netzorientierte Preissignale zu liefern, 

sodass Erzeugung, Verbrauch und Netzplanung effizienter gesteuert werden können und Engpässe im System 

ökonomisch sichtbar werden (Pollitt, 2023). Gleichzeitig gehen LMPs mit lokalen Preisrisiken einher, die adres-

siert werden müssen, um Marktteilnehmer vor volatilen oder stark divergierenden Preisen zu schützen. In 

Nordamerika erfolgt dies vor allem durch zwei Mechanismen: Verbraucher zahlen zonale Durchschnittspreise, 

während Erzeuger und Händler auf Financial Transmission Rights (FTRs) zurückgreifen können. 

 
 

FTRs sind Finanzinstrumente, die Preisunterschiede zwischen Netzstandorten absichern und damit die Funk-

tion physischer Übertragungsrechte übernehmen. Sie dienen als ökonomische Absicherung gegen lokale Preis-

unterschiede, die durch Engpässe im Stromnetz entstehen (Hogan, 2012). Die Finanzierung dieser Absicherung 

erfolgt über die im Strommarkt anfallenden Engpasserlöse, die aus den Preisunterschieden zwischen Netzkno-

ten im Day-Ahead- und Echtzeitmarkt resultieren und von den Netzbetreibern vereinnahmt werden. Darüber 

hinaus ermöglichen FTRs eine wertneutrale Überführung bestehender Übertragungsverträge in ein nodales 

Marktdesign und gewährleisten, dass Engpasserlöse an Netz- und Marktkunden zurückgeführt werden. Durch 

die Bereitstellung eines wirksamen Risikomanagementinstruments tragen sie entscheidend zur institutionel-

len und marktlichen Akzeptanz nodaler Preissysteme bei, da sie die mit LMPs einhergehenden Preisrisiken für 

Marktteilnehmer substanziell reduzieren (Hogan, 2012). 

Abbildung 8: Nordamerikanische ISO und das jeweilige Jahr der LMP-Implementierung, (IRC, 2025) 
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Die Effektivität von FTRs ist jedoch eng an die jeweiligen institutionellen Rahmenbedingungen gekoppelt. Dies 

zeigt sich besonders im Vergleich zwischen Nordamerika, wo LMP-basierte Strommarktmodelle weitgehend 

etabliert sind, und Europa, das überwiegend zonale Marktstrukturen nutzt. Die strukturellen Unterschiede 

zwischen beiden Systemen – einschließlich eines stärker ausgeprägten Endkundenwettbewerbs, einer ande-

ren Rollenverteilung zwischen Netzbetreibern und Marktakteuren sowie unterschiedlicher Erzeugungs- und 

Lastprofile – beeinflussen die jeweiligen Anforderungen an das Design und die Leistungsfähigkeit von FTR-

Systemen erheblich. 

In Strommärkten mit einem hohen EE-Anteil, wie sie sich in Europa zunehmend etablieren, müssen Absiche-

rungsinstrumente so ausgestaltet werden, dass ihre zeitliche und räumliche Granularität den typischen Vola-

tilitätsmustern der Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie sowie den technischen Eigenschaften von 

Speichern entspricht. Eine solche Anpassung ermöglicht eine zielgenauere Risikoabsicherung und erhöht da-

mit die Effektivität der Absicherung. Gleichzeitig kann eine stärkere Differenzierung der Absicherungsinstru-

mente dazu führen, dass sich die Liquidität in den jeweiligen Marktsegmenten verringert (Matsumoto & 

Yamada, 2025). 

Auch die Organisation des Endkundenmarktes unterscheidet Europa von US-Märkten mit nodalen Preissyste-

men. Während in Märkten wie NYISO oder ERCOT (siehe Abbildung 8) zahlreiche wettbewerbliche Versorger 

FTR-Auktionen zur Absicherung nutzen, erfolgt die Zuteilung solcher Rechte in anderen US-Regionen an soge-

nannte Load Serving Entities (LSE). Dies sind Organisationen, die gesetzlich oder regulatorisch verpflichtet sind, 

die Stromversorgung eines definierten Endverbraucherportfolios sicherzustellen, und die dafür elektrische 

Energie sowie Übertragungskapazität beschaffen (Pollitt & Anaya, 2016). 

Von besonderer Relevanz für Europa ist die Frage, wie bestehende Verträge und Rechte in ein zukünftiges 

nodales Preissystem überführt werden könnten. In den USA spielten FTRs eine Schlüsselrolle bei der Abbildung 

historischer bilateraler Übertragungsrechte. Auch in Europa existieren langfristige Kapazitätszusagen und 

Netznutzungsrechte, deren Überführung zu klären wäre. Die Allokation von FTRs ist zudem administrativ auf-

wändig und häufig durch historische Ansprüche eingeschränkt. Einfachere Systeme reduzieren zwar die Kom-

plexität, verringern jedoch die Präzision und damit die Absicherungswirkung. Zudem würde das operative 

Problem der Revenue Inadequacy, also die Unterdeckung von FTR-Zahlungen gegenüber den erzielten Eng-

passerlösen, in einem europäischen System mit einem hohen Anteil Erneuerbarer Energien vermutlich häufi-

ger auftreten als in den USA. 

Für die Transformationspfade des deutschen Strommarktdesigns folgt daraus, dass ein funktionsfähiges loka-

les Preissystem ein schlüssiges und europataugliches Absicherungsinstrumentarium benötigt. Erfahrungen aus 

Nordamerika legen nahe, dass ein koordinierter Einführungsansatz – also die gleichzeitige Einführung eines 

nodalen Day-Ahead-Marktes, eines nodalen Echtzeitmarktes und eines Absicherungsinstruments – Über-

gangskonflikte minimiert. Entscheidend ist, dass Verteilungsfragen rund um Engpasserlöse frühzeitig geklärt 

werden, da sie die Funktionsfähigkeit eines europäischen LMP-Systems maßgeblich beeinflussen. Insgesamt 

bieten nordamerikanische Modelle wertvolle Orientierung, müssen jedoch an die europäischen Marktcharak-

teristika und politischen Rahmenbedingungen angepasst werden. 

Ausgleichsmechanismen sind parallel zur Absicherung lokaler Preisrisiken erforderlich, um die Einführung no-

daler Preise sozial und regional tragfähig auszugestalten (vgl. Kapitel 4.3). Quantitative Auswertungen des 

Fundamentalmodells zeigen, dass das bestehende Einheitspreissystem aufgrund des erforderlichen Engpass-

managements mit strukturellen Effizienzverlusten verbunden ist. Marktbasiertes Engpassmanagement kann 
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dabei je nach Ausgestaltung der Baseline-Logik und der Abrechnungsregeln Anreize zu strategischem Bieter-

verhalten eröffnen, etwa durch Inc-Dec-Gaming, Baselineverschiebungen oder die gezielte Verstärkung von 

Engpässen. Dies kann Beschaffungskosten erhöhen und zu ineffizienten Allokationen führen (Ehrhart et al., 

2025, 2026). 

Mit der Einführung eines nodalen Preissystems entstehen zwangsläufig regionale Gewinner und Verlierer. Ver-

braucher in importbeschränkten Regionen und Erzeuger, die bisher von ineffizienten Marktregimen profitier-

ten, würden Nachteile erfahren, während andere Gruppen unmittelbar profitieren. Politischer Widerstand 

konzentriert sich heute vor allem auf die potenziellen Verlierer in Hochpreiszonen. Ausgleichsmechanismen 

müssen daher darauf ausgerichtet sein, die sozialen und regionalen Auswirkungen abzufedern, ohne die Wir-

kung lokaler Preissignale zu neutralisieren. 

Kurzfristige Ausgleichsmaßnahmen können Übergangshärten lindern. Pauschalzahlungen bieten eine manipu-

lationssichere Möglichkeit zur temporären finanziellen Kompensation von Verlierern, sofern Bemessungs-

grundlagen wie historische Verbrauchsprofile verwendet werden. Engpasserlöse stellen eine naheliegende Fi-

nanzierungsquelle dar und können – gegebenenfalls ergänzt durch kostenfrei zugeteilte FTRs, wie sie im PJM-

Markt eingesetzt werden (PJM, 2025) – zur finanziellen Kompensation herangezogen werden. Zusätzlich kön-

nen gezielte Anpassungen fixer Preisbestandteile, etwa einzelner Komponenten der Netzentgelte, zur Entlas-

tung beitragen. 

Langfristige Ausgleichsmechanismen zielen dagegen auf strukturelle Preisangleichungen. Dazu zählen der re-

gulatorisch gesteuerte Ausbau von Kapazitäten in Hochpreisregionen oder der gezielt am Nachteilsausgleich 

orientierte Netzausbau. Die empirischen Analysen nach Brown et al. (2020) zeigen, dass Investitionssignale 

nodaler Preise nicht in allen Fällen ausreichen oder zu langsam wirken können. In solchen Fällen kann eine 

zusätzliche regulatorische Steuerung wirksam sein. Der Netzausbau kann zudem lokale Preisdifferenzen ver-

ringern, sofern er an den identifizierten Engpassstrukturen ausgerichtet wird und den Vorgaben des Energie-

wirtschaftsgesetzes entspricht (§ 12 EnWG). Mechanismen, die Ausgleichszahlungen an Netzausbaumaßnah-

men koppeln, verknüpfen kurzfristige finanzielle Bedarfe mit langfristigen Effizienzgewinnen. 

Die vorliegenden Erkenntnisse aus den nordamerikanischen Erfahrungen mit nodalen Preissystemen sowie 

aus den Analysen zu Ausgleichsmechanismen zeigen, dass Ausgleichsmechanismen eine notwendige Voraus-

setzung für die erfolgreiche Einführung lokaler Preise darstellen. Lokale Preise ermöglichen eine effiziente Ko-

ordination von Angebot, Nachfrage und Netz, reduzieren Redispatchvolumina und erhöhen die EE-Systemin-

tegration (Thomassen & Fuhrmanek, 2025). Das bestehende Einheitspreissystem erzeugt dagegen strukturelle 

Ineffizienzen, die selbst durch optimierte Redispatchformate nicht vollständig kompensiert werden können 

(Ehrhart et al., 2025). 

Für die Transformationspfade des deutschen Strommarktdesigns ergeben sich zwei zentrale Befunde: Erstens 

sind Absicherungsmechanismen essenziell, um lokale Preisrisiken beherrschbar zu machen und die Funktions-

fähigkeit eines nodalen Marktdesigns sicherzustellen. Zweitens sind Ausgleichsmechanismen unverzichtbar, 

um die Verteilungswirkungen lokaler Preise politisch tragfähig auszugestalten. Beide Mechanismengruppen 

müssen komplementär gedacht werden. Nur durch ein Zusammenspiel aus wirksamem Hedging, zielgerichte-

ten Ausgleichszahlungen und langfristigem Kapazitäts- und Netzausbau können die Effizienzpotenziale lokaler 

Preise realisiert und zugleich soziale sowie regionale Härten abgefedert werden. So entsteht ein Marktdesign, 

das ökonomische Effizienz mit gesellschaftlicher Akzeptanz verbindet und den Anforderungen eines zuneh-

mend erneuerbaren und flexibilitätsorientierten Energiesystems gerecht wird. 
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Unabhängig vom Zielbild eines nodalen Preissystems sind Absicherungs- und Ausgleichsmechanismen nicht 

ausschließlich auf diesen Transformationspfad beschränkt. Auch bei der Einführung zeitlich und örtlich diffe-

renzierter Netzentgelte sowie lokaler Flexibilitätsmärkte führen stärker differenzierte Preissignale zu neuen 

Preis- und Verteilungswirkungen. Geeignete Absicherungs- und Ausgleichsinstrumente sind daher für alle drei 

Transformationspfade erforderlich, um Investitionssicherheit, Akzeptanz und politische Tragfähigkeit sicher-

zustellen. 
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6 Zusammenfassung und Ausblick 

Die Transformation des deutschen Stromsystems hat eine Phase erreicht, in der kleine, inkrementelle Anpas-

sungen des bestehenden Marktrahmens nicht mehr ausreichen, um die wachsenden Herausforderungen des 

Systems zu bewältigen. Steigende Redispatchkosten, wachsende Netzengpässe und eine zunehmende räum-

liche und zeitliche Entkopplung von Erzeugung und Verbrauch machen deutlich, dass das heutige Strommarkt-

design strukturell nicht mehr auf ein System mit hohem Anteil fluktuierender EE ausgerichtet ist. Gleichzeitig 

begrenzen politische, regulatorische und institutionelle Pfadabhängigkeiten die kurzfristige Umsetzbarkeit 

wohlfahrtsökonomisch idealer Zielbilder. Die Weiterentwicklung des Strommarktdesigns vollzieht sich damit 

in einem Spannungsfeld zwischen ökonomischer Effizienz, Umsetzbarkeit und politisch-gesellschaftlicher Ak-

zeptanz. 

Die zentrale Erkenntnis aus den vorangegangenen Analysen ist, dass eine effizientere Integration von EE und 

Flexibilität eine stärkere Verzahnung von Markt- und Netzlogik erfordert. Die betrachteten Transformations-

pfade lassen sich dabei als unterschiedliche Wege einer schrittweisen Internalisierung von Netzrestriktionen 

in die ökonomische Koordination verstehen – nicht als aufeinander aufbauende Stufen, sondern als alternative 

Ansätze unterschiedlicher Eingriffstiefe. Zeitlich und örtlich differenzierte Netzentgelte adressieren dieses Ziel 

innerhalb des bestehenden Regulierungsrahmens, indem sie gezielte Anreize für netzdienliches Verbrauchs-

verhalten setzen und prognostizierbare Engpasssituationen berücksichtigen. Durch ihre Veröffentlichung am 

Vortag können sie auch kurzfristige Verlagerungsanreize setzen und in den Intraday-Handel einfließen. Sie 

ersetzen jedoch keine operativen Eingriffe wie Redispatch und ermöglichen keine strukturellen Anpassungen 

der Marktpreisbildung. 

LFM erweitern das bestehende Instrumentarium um eine marktorientierte Beschaffungsebene für Flexibilität. 

Sie ermöglichen es, dezentrale Flexibilitätspotenziale gezielt dort zu aktivieren, wo sie systemisch benötigt 

werden, und ergänzen damit den kostenbasierten Redispatch um marktliche Elemente. Gleichzeitig zeigt die 

Analyse in Kapitel 4.2, dass ihre Effizienz maßgeblich von einer konsistenten Kostenallokation, klaren Abgren-

zungen zu bestehenden Marktmechanismen sowie wirksamen Vorkehrungen gegen Marktmacht und strate-

gisches Bieterverhalten abhängt. LFM sind daher primär als ergänzendes Instrument zur regionalen Engpass-

bewirtschaftung zu verstehen, nicht als Ersatz für eine konsistente Abbildung lokaler Knappheiten auf einer 

übergeordneten Marktebene. 

Die Verschiebung der verpflichtenden Einführung dynamischer Netzentgelte durch die Bundesnetzagentur auf 

frühestens 2030 verdeutlicht die praktischen Grenzen dieses Transformationspfads. Neben dem schleppenden 

Smart-Meter-Rollout zeigt sich, dass Netzbetreiber dem Instrument der dynamischen Netzentgelte skeptisch 

gegenüberstehen, da sie erhebliche Rückwirkungen auf den Stromgroßhandelsmarkt und den Redispatch be-

fürchten (Bundesnetzagentur, 2026b). Sollten dynamische Netzentgelte an diesem Widerstand scheitern oder 

dauerhaft verzögert werden, eröffnet sich ein strategisches Window of Opportunity für lokale Flexibilitäts-

märkte als alternatives Instrument zur Schaffung lokaler Preissignale. LFM können innerhalb der bestehenden 

Einheitsstrompreiszone marktbasierte lokale Anreize setzen, ohne die regulatorische Komplexität dynami-

scher Netzentgelte vorauszusetzen. Ihre Erprobung in der Energieflexiblen Modellregion Augsburg bietet da-

bei die Möglichkeit, die praktische Umsetzbarkeit unter realen Bedingungen zu demonstrieren und regulato-

risches Lernen zu ermöglichen – mit dem Ziel, LFM als fundierte Alternative bei der Bundesnetzagentur und 

gegenüber den Übertragungsnetzbetreibern zu positionieren. 
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Als langfristiges Zielbild rückt das nodale Preissystem in den Fokus. Das nodale Preissystem stellt – wie in Ka-

pitel 3 und 4 dargelegt – die wohlfahrtsökonomisch effizienteste Option dar, da es Netzrestriktionen vollstän-

dig in die Preisbildung integriert (Monopolkommission, 2025). Zugleich zeigen theoretische und empirische 

Arbeiten, dass lokale Preise ohne flankierende Absicherungs- und Ausgleichsmechanismen erhebliche regio-

nale und soziale Verteilungswirkungen erzeugen können (Knörr et al., 2024). Effizienzgewinne sind daher un-

trennbar mit Fragen der Risikoabsicherung, Investitionssicherheit und Akzeptanz verknüpft. 

Die konkrete Ausgestaltung der Transformationspfade erfordert eine schrittweise Implementierung, die kurz-

fristig realisierbare Maßnahmen mit der systematischen Vorbereitung weitergehender Reformen verbindet. 

Kurz- bis mittelfristig stehen Reformen im Vordergrund, die bestehende Instrumente weiterentwickeln, regu-

latorische Erfahrungen sammeln und damit die institutionellen Voraussetzungen für weitergehende Schritte 

schaffen. Dazu zählen dynamische Netzentgelte mit begrenzter Granularität, marktbasiertes Engpassmanage-

ment über LFM sowie der beschleunigte Ausbau digitaler Mess-, Kommunikations- und Prognosestrukturen. 

Parallel dazu sind institutionelle Voraussetzungen zu schaffen, um komplexere Marktmechanismen vorzube-

reiten, etwa durch neue Gebotsformate, eine stärkere Integration von Markt- und Netzprozessen und die Ent-

wicklung geeigneter Absicherungsinstrumente. Langfristig eröffnet dieser Ansatz die Möglichkeit, ein nodales 

Preissystem kontrolliert und schrittweise einzuführen. Die zentrale Herausforderung liegt dabei weniger in der 

technischen Umsetzung als im politischen Willen und der gesellschaftlichen Tragfähigkeit lokaler Preissignale. 

Ein zukunftsfähiges Strommarktdesign wird sich daher nicht allein an seiner statischen Effizienz messen lassen, 

sondern an seiner Fähigkeit, ökonomische Effizienz, Versorgungssicherheit und soziale Ausgewogenheit dau-

erhaft in Einklang zu bringen.
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Das Kopernikus-Projekt SynErgie 

Dieses Whitepaper wurde im Rahmen der Projektarbeit des Kopernikus-Projekts SynErgie erstellt. 

Das Kopernikus-Projekt SynErgie – Synchronisierte und energieadaptive Produktionstechnik zur flexiblen Aus-

richtung von Industrieprozessen auf eine fluktuierende Energieversorgung – wird vom Bundesministerium für 

Forschung, Technologie und Raumfahrt (BMFTR) von 2016 bis 2026 mit über 100 Millionen Euro gefördert.  

Das Kopernikus-Projekt SynErgie hat zum Ziel, innerhalb von zehn Jahren, im Einklang mit rechtlichen und 

sozialen Aspekten, alle technischen Voraussetzungen zu schaffen und Handlungsempfehlungen für marktsei-

tige Voraussetzungen abzuleiten, um den Energiebedarf der deutschen Industrie mit dem fluktuierenden Ener-

gieangebot zu synchronisieren. SynErgie trägt damit in Deutschland zu einer gesellschaftlich akzeptierten so-

wie kosteneffizienten Energiewende auf Basis Erneuerbarer Energien bei und unterstützt den Green Industrial 

Deal der Europäischen Union.  
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