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1 Einleitung 

Energiepolitik und Energiewirtschaft stehen in den nächsten Dekaden vor massiven 

Herausforderungen. Bedingt durch die Notwendigkeit einer massiven Reduzierung 

der Treibhausgasemissionen werden eine drastische Erhöhung der Energieeffizienz 

in allen Sektoren, eine stärkere Elektrifizierung des Verkehrssektors und schließlich 

eine weitgehende Umstellung des Energie- und Stromversorgungssystems auf er-

neuerbare Energien notwendig werden. Die Gesamtstrategie der Bundesregierung 

sieht vor diesem Hintergrund einen zügigen Ausbau der erneuerbaren Energien zur 

Stromerzeugung vor und hat sich im EEG das Ziel gesetzt, deren Anteil am Strom-

aufkommen bis 2020 auf mindestens 35 % und sukzessive bis 2050 auf 80 % zu 

steigern. Aufgrund der Potentiale von erneuerbaren Energien in Deutschland müssen 

Windkraft und Fotovoltaik die entscheidende Rolle eines solchen Zubaus spielen. Die 

Dargebotsabhängigkeit dieser Energieträger muss für jede Strategie, durch die die 

genannten Ziele erreicht werden sollen, zentral berücksichtigt werden. 

Zu beachten ist dabei, dass Ende der neunziger Jahre eine Liberalisierung des 

Stromsektors begann, deren Marktdesign sich im Wesentlichen am bestehenden 

Kraftwerkspark mit planbar einsetzbaren Großkraftwerken auf Basis fossiler oder 

nuklearer Brennstoffe bzw. mit großen Wasserkraftwerken orientiert hat. Inwieweit 

ein solches Marktdesign auch für einen großen Anteil erneuerbarer Energien und vor 

allem erneuerbarer Energien mit fluktuierender Erzeugung geeignet ist, ist offen.  

Die vor uns liegende Systemtransformation erfordert allerdings, einen solchen ambi-

tionierten Ausbaupfad der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien auf eine Art 

und Weise zu organisieren, dass einerseits die  die elektrizitätswirtschaftlichen Teil-

märkte den besonderen Charakteristika von erneuerbaren Energien und speziell je-

nen von Windkraft und PV gerecht werden, und andererseits auch die Systemdienst-

leistungen in der Perspektive über erneuerbare Energien abgedeckt werden können. 

Die beiden Aspekte zu detaillieren und zu verbinden ist Gegenstand und hierzu Vor-

schläge zu entwickeln ist Ziel dieser Studie. Sie werden aufgrund der zunehmenden 

internationalen Vernetzung in Verbindung mit Stand und aktuellen Entwicklungen des 

einschlägigen Austauschs von Stromprodukten innerhalb der EU diskutiert. 

Da einzelne Teilmärkte des Stromsektors dem sicheren Netzbetrieb gelten und der 

Ausbau erneuerbarer Energien auch netzseitige Anforderungen stellt, werden ergän-

zend ausgewählte Netzaspekte besprochen. Diesen gilt aber nicht das Hauptaugen-

merk. 

Zeitlich stehen dabei die nächsten Jahre im Fokus. Es wird also keine Blaupause für 

ein Stromsystem entworfen, das vornehmlich auf erneuerbaren Energien basiert. 
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Vielmehr sollen nächste Schritte für eine Entwicklung zu einem wachsenden Anteil 

erneuerbarer Energien abgeleitet werden. 

In der Debatte zur Entwicklung des Stromsystems wird ein notwendiger Reformbe-

darf bestehender Teilmärkte des Stromsystems identifiziert. Entsprechend der oben 

genannten Anforderungen wird dabei auf die Großhandelsmärkte und die Märkte für 

Systemdienstleistungen fokussiert. Eine Weiterentwicklung dieser Märkte bedarf ei-

ner jeweiligen Analyse ihrer Organisation und des Marktgeschehens. Auf deren Ba-

sis werden jeweils Änderungen von Rahmenbedingungen diskutiert.  

Entsprechend werden zunächst (in Kapitel 2) die Teilmärkte des Stromgroßhandels ï 

Day-ahead-Markt, Intraday-Markt und Terminmärkte - einzeln analysiert. Dabei wer-

den jeweils die Organisation, der internationale Handel und das Marktgeschehen 

betrachtet und darauf aufbauend deren Kompatibilität mit steigenden Anteilen von 

vor allem fluktuierenden erneuerbaren Energien (FEE) geprüft. Dabei werden auch 

Interaktionen zwischen diesen Märkten berücksichtigt. Ergänzend werden aufgrund 

der potenziell höheren zukünftigen Bedeutung negative Preise auf dem Day-ahead-

Markt untersucht, um deren Stellung in und für einen Ausbau erneuerbarer Energien 

und einer Transformation des Stromsystems zu prüfen. Als Resultat des Kapitels lie-

gen Vorschläge zur Anpassung der Großhandelsmärkte vor. 

Anschließend wird in Kapitel 3 die Perspektive gewechselt und untersucht, wie eine 

Integration von fluktuierenden erneuerbaren Energien ï also Wind und PV ï in die 

Großhandelsmärkte deren Erlösperspektive beeinflusst und wie sie ihre Erlösper-

spektive verbessern können. Aus dieser Analyse resultiert ein besseres Verständnis 

des Zusammenhangs zwischen Marktdesign und fluktuierenden erneuerbaren Ener-

gien. Zudem können aus den dort betrachteten Investitionsverhalten Hinweise für 

Wirkungen auf die Netzebene abgeleitet werden. 

Der mögliche Beitrag von erneuerbaren Energien und insbesondere fluktuierenden 

erneuerbaren Energien zu Systemdienstleistungen wird anschließend in Kapitel 4 

behandelt. Dabei werden Regelenergiemärkte und anderen Systemdienstleistungen 

getrennt untersucht, um der großen Systembedeutung ebenso gerecht zu werden 

wie der Tatsache, dass technisch betrachtet erneuerbare Energien weitestgehend in 

der Lage sind, auf allen Regelenergiemärkten fossile Erzeugung zu verdrängen. 

Auch für die Regelenergiemärkte werden ï wie für die Großhandelsmärkte - Organi-

sation, der internationale Handel und das Marktgeschehen betrachtet und darauf 

aufbauend deren Kompatibilität mit steigenden Anteilen von vor allem fluktuierenden 

erneuerbaren Energien (FEE) geprüft und Anpassungsvorschläge begründet. Für die 

weiteren Systemdienstleistungen können in kürzeren Analysen Anpassungsvor-

schläge abgeleitet werden, da überwiegend kein internationaler Handel besteht, teils 
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die Märkte gerade im Entstehen sind und teils noch zu klärende technische Fragen 

genauere organisatorische Analysen verhindern. Als Ergebnis liefert dieses Kapitel 

Empfehlungen für Anpassungen von Systemdienstleistungsmärkten, die einen be-

schleunigten Markteintritt erneuerbarer Energien fördern, wodurch konventionelle 

Kraftwerke als Systemdienstleister schneller ersetzt werden können. 

Schließlich werden im abschließenden Kapitel 5 Netzaspekte sowie Fragen der Ver-

sorgungssicherheit ergänzt. Das Kapitel dient dazu, wichtige Punkte der Integration 

erneuerbarer Energien abzuklären. Aufgenommen werden insbesondere Fragen der 

erzeugungsseitigen Versorgungsicherheit sowie der Koordinationserfordernisse zwi-

schen Verteilnetzbetreibern, insbesondere Regionalnetzbetreibern und Übertra-

gungsnetzbetreibern. 

In einer abschließenden Zusammenfassung werden die identifizierten Erfordernisse 

der Transformation des Stromsystems im Hinblick auf die Weiterentwicklung des 

Marktdesigns und der Netzintegration aus heutiger Sicht komprimiert. 
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2 Großhandel für Strommärkte 

Die Großhandelsmärkte für Strom sind seit der Liberalisierung des Stromsektors und 

der Entflechtung von Erzeugung,  Stromhandel und ïvertrieb entstanden und haben 

seither an Bedeutung gewonnen, so dass sie inzwischen zentrale Koordinationsme-

chanismen für Stromerzeugung und Verbrauch geworden sind. Die einzelnen Teil-

märkte werden in diesem Kapitel 2 jeweils für sich betrachtet. Dabei werden die ein-

schlägigen Rahmenbedingungen, Ergebnisse und Marktentwicklungen dargestellt 

und diskutiert. Inwieweit ihre Organisation einem steigenden Anteil an Erzeugung 

aus erneuerbaren Energien gerecht wird, welche Probleme zu erwarten sind und wie 

diese gegebenenfalls gemildert oder behoben werden können, wird ebenfalls be-

trachtet. Dabei wird stets zuerst ein Überblick über den deutschen Markt gegeben. 

Der zunehmenden Bedeutung des internationalen Stromhandels wird durch eine an-

schließende Diskussion der jeweiligen Marktbedingungen für Außenhandel Rech-

nung getragen. Schließlich werden Marktergebnisse diskutiert und abschließend die 

Kompatibilität mit einem steigenden Anteil an erneuerbaren Energien analysiert.  

Zusätzlich wird negativen Preisen auf dem Day-ahead-Markt besondere Aufmerk-

samkeit gewidmet, da diese im Zusammenhang mit dem Vorrang für Strom aus er-

neuerbaren Energien stehen und zukünftig die EEG-Umlage erhöhen können. Vor-

weg wird aber zuerst ein Überblick über die Strommärkte gegeben, um die Orientie-

rung zu erleichtern und den Gegenstandsbereich abzugrenzen.  

 

2.1 Überblick: Der Stromsektor und seine Teilmärkte 

Der Stromsektor setzt sich aus den Marktstufen Erzeugung, Transport und Verteilung 

(Netzbetrieb) sowie Vertrieb, also Verkauf von Strom an Verbraucher, zusammen. 

Abbildung 1 gibt einen vereinfachten Überblick über die aus dieser Struktur entste-

henden Strommärkte.  

Die Erzeugung wird über Märkte verkauft, wobei die Nachfrager in erster Linie Ver-

triebe sind. Aktiv sind dort auch sowohl untereinander als auch mit Erzeugern und 

Vertrieben handelnde Intermediäre (Großhändler)1. Diese Märkte werden als Groß-

                                            

1 Verbraucher können auch als Eigenerzeuger tätig sein oder ihren Bedarf direkt aus Großhandelsmärkten oder durch Verträge 

mit Erzeugern decken. Insofern können im Einzelfall Marktsegmente übersprungen werden. Allerdings sind auch für die Ent-

scheidung für derartige Aktivitäten alle Marktsegmente relevant, da dort die alternativen Strompreise und damit die Opportuni-

tätskosten bestimmt werden.   
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handelsmärkte bezeichnet. Gehandelt werden dabei sowohl zeitnah (Spotmärkte) als 

auch in fernerer Zukunft (Terminmärkte) zu liefernde Arbeitsmengen, die zu ver-

schiedenen Zeiten oder über verschiedene Zeitspannen zu liefern sind. Die Verträge 

können dabei über eine Börse oder bilateral ausgehandelt zustande kommen. Dieser 

Teil des Stromhandels ï die Großhandelsmärkte ï ist Gegenstand des Kapitels 2. 

Dabei wird auf dem Spotmarkt zwischen Day-ahead- und Intraday-Markt unterschie-

den, wobei auf dem Day-ahead-Markt Produkte für den nächsten Tag und auf dem 

intraday-Markt kontinuierlich bis kurz vor dem Erfüllungszeitraum gehandelt wird. 

Diese Unterscheidung ist gerade für erneuerbare Energien wichtig, da die Prognose-

güte für die Erzeugung aus fluktuierenden Erneuerbaren mit der entsprechenden 

Verringerung der Frist zwischen Vertragsabschluss und Lieferung deutlich steigt. 

 

 

Abbildung 1: Märkte im Stromsektor 

  Quelle: IZES et al. 2008, S. 70 

 

Der Strom wird über Stromnetze transportiert. Um ihre Aufgabe eines sicheren 

Transports erfüllen zu können, fragen Netzbetreiber Systemdienstleistungen nach, 

also Leistung oder Arbeit oder Verfügungsrechte über Kapazitäten, die sie für einen 

sicheren Betriebs benötigen. In Abbildung 1 sind beispielhaft Regelenergie- und Ver-
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lustenergiemärkte genannt. Diese Märkte, auf denen Netzbetreiber als Nachfrager 

von Leistungen auftreten, um die Netze stabil bettreiben zu können, werden in Kapi-

tel 4 untersucht. 

Schließlich wird als letztes Marktsegment der Endkundenmarkt in Abbildung 1 aufge-

führt. Dort beliefern Vertriebe Endverbraucher mit Strom und schließen entsprechen-

de Verträge ab. Der Stromvertrieb wird in dieser Studie nicht explizit und detailliert 

getrennt untersucht, da Vertriebe zwar zukünftig auch vor neuen Herausforderungen 

im Zuge der Integration erneuerbarer Energien stehen, diese jedoch vornehmlich auf 

der Großhandelsmarktseite ï also der Strombeschaffung von Vertrieben ï zu veror-

ten sind oder im dortigen Zusammenhang diskutiert werden können. 

 

2.2 Day-ahead-Markt 

Auf dem Day-ahead-Markt werden börslich Kontrakte für den folgenden Tag gehan-

delt. An der Börse wird dabei auf Basis der eingehenden Angebote und Nachfragen 

jeweils ein einheitlicher, markträumender Preis für jedes Produkt festgestellt, insbe-

sondere für Lieferungen zu jeder Stunde des Folgetages. Aufgrund der einheitlichen 

Preise und der Transparenz der Preisbildung dient der Day-ahead-Preis als Referenz 

für weitere Produkte auf den Terminmärkten und wird auch für gesetzliche Regelun-

gen ï z.B. für die Bestimmung der Höhe einer gleitenden Marktprämie - herangezo-

gen. Der Day-ahead-Markt ist deshalb als zentraler Markt des Stromgroßhandels 

anzusehen.  

Der Day-ahead-Markt wird im Folgenden untersucht, wobei zuerst Grundlagen be-

schrieben werden, anschließend internationale Aspekte untersucht werden, um nach 

einer Diskussion des Marktgeschehens die Kompatibilität mit erneuerbaren Energie 

zu diskutieren.  

 

2.2.1 Der nationale Markt (Öko-Institut, IZES) 

In liberalisierten Strommärkten erfolgt die kurzfristige Preisbildung am Spotmarkt, in 

der Regel in großen Teilen über eine Strombörse. In Deutschland, Frankreich und 

der Schweiz ist diese Strombörse die EPEX Spot mit Hauptsitz in Paris, die aus einer 

Fusion der Spotmärkte der EEX (Deutschland) und der Powernext (Frankreich) her-

vorgegangen ist. Täglich um 12:00 Uhr wird an der EPEX eine Auktion für den fol-

genden Tag durchgeführt (EPEX Spot 2012a), bei der die Preise für jede Stunde und 

vorab festgelegte Blöcke ermittelt werden (Day-ahead-Markt). Vorab festgelegte Blö-

cke sind insbesondere base (0-24 Uhr) und peak (9-20 Uhr) sowie sun-peak (11-16 



 
 

 

 

 

18 

 

Uhr).2 Die EPEX verwendet für die Preisermittlung die von Marktteilnehmern einge-

stellten Angebote und Nachfragen. Angebote enthalten für eine bestimmte Stunde 

(oder einen bestimmten Block) des nächsten Tages eine Kombination aus Menge 

und Preis, wobei sie damit den minimalen Preis angeben, zu dem sie bereit sind, die 

genannte Menge zu verkaufen. Nachfragen enthalten ebenfalls eine Kombination 

aus Menge und Preis, wobei der Preis, der maximale Preis ist, zu dem sie bereit 

sind, die genannte Menge zu kaufen. Hieraus errechnet die EPEX die Angebots- und 

Nachfragefunktion und bestimmt den markträumenden stündlichen Preis über deren 

Schnittpunkt sowie die mit den stündlichen Preisen kompatiblen Blockpreise. 

Die Preisbildung an der Strombörse EPEX Spot basiert entsprechend auf Angebot 

und Nachfrage. Kraftwerke bieten hier ihren Strom zu kurzfristigen Grenzkosten an. 

Diese setzen sich im Wesentlichen aus Brennstoffkosten und ggf. CO2-Kosten, sowie 

zum kleineren Teil aus weiteren variablen Betriebskosten zusammen. Die so entste-

hende Angebotskurve wird als ĂMerit-Orderñ bezeichnet. Das letzte Kraftwerk, das 

benötigt wird, um die Nachfrage zu decken, bestimmt den Strompreis (Grenzkraft-

werk) für alle benötigten Kraftwerke. Alle teureren Kraftwerke kommen nicht mehr 

zum Zuge. In Abbildung 2 ist die Merit-Order für den deutschen Kraftwerkspark bei-

spielhaft dargestellt.  

                                            

2 Zu den verschiedenen standardisierten Blöcken s. http://www.epexspot.com/de/produkte/auktionshandel/deutschland-

oesterreich. 



 
 

 

 

 

19 

 

 
Abbildung 2: Beispielhafte Darstellung der Merit-Order der deutschen Kraftwerke 

  Quelle: eigene Darstellung: Öko-Institut 

 

Die erneuerbaren Energien gehen in dieses Preisgefüge entweder mit kurzfristigen 

Grenzkosten nahe Null ein, da sie entweder keine Brennstoffkosten haben (z.B. 

Wind, Photovoltaik) oder mit negativen Preisen. Letzteres ergibt sich im Falle einer 

Einspeisevergütung aus der Ausgleichsmechanismusverordnung nach der Übertra-

gungsnetzbetreibern zu negativen Preisen anbieten, um zu sichern, dass die dazu-

gehörige Erzeugung vorrangig abgenommen wird. Im Falle einer Direktvermarktung 

nach gleitender Marktprämie resultiert ein negatives Angebot durch Direktvermarkter, 

da sie zusätzlich zum Stromerlös die Differenz von potentieller Einspeisevergütung 

und durchschnittlichem Stromerlös sowie eine Vermarktungsprämie (Management-

prämie) erhalten. Sie werden diese zusätzlichen Zahlungen beim Börsenangebot 

berücksichtigen und zu Anlagengrenzkosten minus dieser zusätzlichen Zahlungen 

anbieten, woraus im Allgemeinen ein negativer Preis im Angebot resultiert3. Bei den 

konventionellen Kraftwerken sind die kurzfristigen Grenzkosten der Kernkraftwerke 

am niedrigsten. Darauf folgen Kraftwerke auf Basis von Braunkohle, Steinkohle, Erd-

gas und Öl, wobei sich die Brennstoffgruppen je nach Wirkungsgrad der Kraftwerke 

und Verhältnis von Brennstoff- zu CO2-Kosten auch überlagern können. Wenn also 

                                            

3 Näheres ist im Abschnitt zu negativen Preisen zu finden. 
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Kernkraftwerke verfügbar sind, werden sie bei entsprechender Nachfrage stets voll 

ausgelastet sein, bevor die nächstteureren Kraftwerke zum Zug kommen.  

 

2.2.2 Grenzüberschreitender Handel (IZES) 

Die Stromübertragung zwischen Ländern ist begrenzt durch die verfügbare Übertra-

gungskapazität der Grenzkuppelstellen, die die jeweiligen nationalen Netze mitei-

nander verbinden. Um Strom grenzüberschreitend zu handeln, müssen entspre-

chende Übertragungsrechte gekauft, oder genauer, ersteigert werden. Seit einiger 

Zeit wird die explizite Auktion dieser Rechte sukzessive - im Rahmen des Day-

ahead-, aber auch des Intraday-Handels, durch eine implizite Auktion ï ersetzt. Da-

bei werden die (noch) verfügbaren Übertragungsrechte zwischen den gekoppelten 

Day-ahead-Börsen automatisch genutzt, um eine bestmögliche Preiskonvergenz 

nach dem Kriterium der sozialen Wohlfahrt4 zu erreichen. Ziel ist es, die Preisdiffe-

renzen aller gekoppelten Märkte zu minimieren. Für die Teilnehmer am Day-ahead-

Handel hat dies zur Folge, dass jeder nur in seinem Marktgebiet Gebote abgeben 

muss, auch wenn er grundsätzlich grenzüberschreitend im Day-ahead-Handel in ein 

gekoppeltes Marktgebiet liefern oder von dort beziehen möchte. 

Dieser standardisierte internationale Austausch zwischen gekoppelten Märkten heißt 

Marktkopplung bzw. Market Coupling. Es wird im Weiteren näher beschrieben. 

2.2.2.1 Verfügbare Übertragungskapazitäten im Rahmen des ATC-Market Coupling 

Übertragungskapazitäten zwischen gekoppelten Märkten werden nicht ausschließlich 

im Day-ahead-Markt genutzt, sondern werden ï in Teilen ï im Vorfeld längerfristig 

auktioniert. Für das Gebiet D-FR-Benelux erfolgt die Auktion über die CASC.EU5. So 

wurden bspw. im Jahr 2013 für die Lieferung von Deutschland nach Frankreich Ka-

pazitäten in Höhe von 1.000 MW6 auktioniert. Diese langfristig auktionierten Übertra-

gungsrechte unterliegen jedoch einer sogenannten ĂUse it or Sell itñ (UIOSI) - Klau-

sel. Dies bedeutet, dass physische Übertragungskapazitäten, die nicht für einen 

                                            

4 Im Rahmen des Market coupling ist soziale Wohlfahrt als die Summe von Produzenten-, Konsumenten- und Engpassrente 

definiert (EPEX 2011, S.5). 

5 Neben der CASC.EU gibt es weitere Auktionsplattformen, wie beispielsweise die NordpoolSpot oder CAO 

6 Davon 600 MW als Jahres- und ca. 400MW je Monat als Monatsbänder. Quelle: http://www.casc.eu/en/Market-data/Long-

Term-Auctions-Results/ 
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Stromtransport nominiert wurden, wieder verkauft werden müssen und damit durch 

die Börse für die Marktkopplung eingesetzt werden können (Artikel 8.01, TSO 

2013a). Der Besitzer des Übertragungsrechts erhält in diesem Fall eine Vergütung in 

Höhe der Preisdifferenz, die im Zuge der Marktkopplung zwischen den beiden 

Marktgebieten festgestellt wird (Artikel 9, TSO 2013a)7.  

Neben den grundsätzlich schon veräußerten, jedoch ungenutzten Übertragungsrech-

ten der Auktionsplattformen melden die Übertragungsnetzbetreiber der beteiligten 

Marktgebiete die sonstigen, verfügbaren Übertragungskapazitäten. 

Die so insgesamt gemeldeten, verfügbaren Übertragungskapazitäten (ATC) bilden 

die Grenzen (Nebenbedingungen) der Optimierung der gekoppelten Marktgebiete. 

Anzumerken ist an der Stelle, dass kommerziell verfügbare Übertragungskapazitäten 

und physische Lastflüsse/Kapazitäten zwischen zwei Ländern divergieren können. 

So kann beispielsweise ein kommerziell abgestimmter Transfer von Deutschland 

nach Frankreich physikalisch über die Schweiz, Österreich/Schweiz oder auch Belgi-

en/Niederlande geleitet werden. 

2.2.2.2 Funktionsweise des Market Couplings 

Eine Bestimmung der optimalen Nutzung der verfügbaren Übertragungskapazitäten 

kann erst erfolgen, wenn alle Gebote in den jeweiligen Teilmärkten abgegeben und 

nicht mehr verändert werden können. Aus diesem Grund erfolgt der Prozess der 

Marktkopplung erst, nachdem alle Orderbücher ï die alle Angebote und Nachfragen 

der Marktteilnehmer enthalten - in den beteiligten Ländern geschlossen wurden, dem 

sogenannten āGate-closureó. 

Danach werden in jedem Land im Rahmen der notwendigen bzw. verfügbaren Über-

tragungskapazitäten zusätzliche Kauf- bzw. Verkaufsgebote platziert, um einen opti-

malen Preis über alle Marktgebiete zu erhalten. Sind weniger Gebote notwendig als 

verfügbar, um Preisgleichheit herzustellen, so werden nur diese Mengen platziert. 

Sind mehr Gebote notwendig als verfügbar, so werden die maximal verfügbaren 

Mengen geboten. Der zeitliche Ablauf ist in Abbildung 3 dargestellt. 

                                            

7 Diese Vergütung kann auch entfallen, wenn Preisgleichheit herrscht oder wenn ein Stromhändler beispielsweise Übertra-

gungskapazität von Frankreich nach Deutschland gekauft hat, der Strom nach dem Börsenergebnis aber von Deutschland nach 

Frankreich verkauft wird. In letzterem Fall erhält nur der Besitzer der Übertragungskapazität von Deutschland nach Frankreich 

eine Vergütung.  
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Abbildung 3: Zeitliche Abfolge des Market Ccoupling 

   Quelle: EMCC, Darstellung: IZES 

 

Abbildung 4 zeigt die Funktionsweise schematisch für einen Zwei-Märkte-Fall. Hier 

ist in Markt A nach Abgabe aller Gebote der Preis PA höher als der Preis PB in Markt 

B. Um Preisgleichheit zu erreichen, werden nun in Markt B zusätzliche Mengen ge-

kauft und in Markt A angeboten, dargestellt durch die blaue Fläche. Die Gebotskur-

ven verschieben sich entsprechend der zusätzlichen Gebote. Der Preis in Markt A 

sinkt, der Preis in Markt B steigt, bis er in beiden Märkten gleich ist (P0 = PAó = PBó), 

sofern ausreichend Übertragungskapazitäten verfügbar sind (Kurve 1). Ansonsten 

nähern sie sich an (Kurve 2). 
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Abbildung 4: Funktionsweise des Market Couplings 

  Darstellung: IZES 

 

2.2.2.3 Market Coupling ab voraussichtlich Ende 2013 und zukünftig: NWE und PCR 

Bereits im Jahr 2003 wurden die Mitgliedsstaaten der EG durch die Verordnung 

1228/2003/EG verpflichtet, die Grenzkapazitäten effizient zu nutzen. Die Richtlinie 

2009/72/EG formuliert das Ziel Ăeinen Wettbewerbsbinnenmarkt für Elektrizität zu 

schaffenñ (EG 2009). Die daraufhin gegr¿ndete europäische Agentur für die Koope-

ration der Energieregulatoren (ACER) konkretisiert dieses Ziel dahingehend, dass 

anzustreben ist, ein (single) European Price Coupling (EPC) für den gesamten euro-



 
 

 

 

 

24 

 

päischen Day-ahead-Handel zu schaffen, also eine vollständige Integration der Märk-

te aller Mitgliedsstaaten nach einem einheitlichen Verfahren. Die Koordination dieses 

Prozesses erfolgt im Rahmen des PCR-Projektes (Price Coupling of Regions), einer 

Initiative von sieben europäischen Strombörsen. Eine Übersicht der Teilnehmenden 

Strombörsen bietet Abbildung 5. 

 

Abbildung 5: Teilnehmende Strombörsen bzw. Länder am PCR,  

  Quelle: EPEX 2013a 

 

Ziel des PCR ist es, einen Preiskopplungsalgorithmus zu entwickeln, anhand dessen 

alle Strompreise in Europa simultan berechnet werden können und dabei die Ge-

samtwohlfahrt optimiert wird. Das Verfahren soll auch die Transparenz über Strom-

preise und -flüsse verbessern (TSO 2013c). Die praktische Umsetzung erfolgt suk-

zessive und in kleineren Gruppen, die auf die bereits umgesetzten Marktkopplungs-

schritte aufbauen.  
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2.2.2.4 Bereits bestehende, europäische Marktkopplungsinitiativen 

Die erste Form der Marktkopplung wurde von der NordpoolSpot für den skandinavi-

schen Markt in Form des Market Splittings eingeführt8. Im November 2006 wurden im 

Rahmen des trilateral Market Couplings (= TLC) die Märkte von Frankreich, Belgien 

und den Niederlanden gekoppelt. Im November 2010 ging durch den Beitritt des 

deutschen Marktes das TLC in das CWE Market Coupling auf. Im gleichen Monat 

erfolgte die Anbindung Deutschlands an Skandinavien (inkl. Baltikum und der Seelei-

tung Schweden-Polen), so dass derzeit folgende Marktgebiete über ein Market 

Coupling im Rahmen des Day-ahead-Handels miteinander verknüpft sind:  

¶ Deutschland, Frankreich und Benelux im Rahmen des CWE (Central West 

Europe) - Market Couplings 

¶ Verbindung von CWE - Skandinavien im Rahmen des ITVC (Interim Tight Vo-

lume Coupling) 

Die Unterscheidung in CWE bzw. ITVC geschieht aus Gründen der Mandatierung 

und ist im Ergebnis kaum praxisrelevant9. So wird der Austausch mit Skandinavien 

von der EMCC verantwortet. Diese darf jedoch lediglich Mengen bestimmen, die in 

den Gebieten, in denen sie das Mandat hat, ver- bzw. gekauft werden. Die sich in der 

Folge jeweils einstellenden Preise werden formal von den jeweiligen Börsen be-

stimmt. Das ITVC-Coupling heißt deswegen auch Volumen-Kopplung. Der Aus-

tausch im CWE-Gebiet wird von der EPEX Spot organisiert. Hier werden neben den 

jeweiligen Volumina auch die Preise der einzelnen Marktgebiete bestimmt. Diese 

Form wird analog Preis-Kopplung genannt.  

Die erste Umsetzung des PCR-Verfahrens wird voraussichtlich im Februar 2014 im 

Rahmen der Einführung des NWE Price Coupling10 starten. Dies führt auch dazu, 

dass Rahmenbedingungen geändert werden müssen. So werden bspw. im deut-

schen Markt die Gebotsgrenzen von derzeit -3.000 ú/MWh f¿r ein unlimitiertes Ver-

kaufsgebot auf -500 ú/MWh angehoben. 

                                            

8 Formal bezeichnet Market-Splitting mehrere Marktgebiete an einer Börse, Market coupling den Austausch zwischen mehreren 

Börsen. 

9 Im Falle von technischen Problemen kann es zu einem sog. Decoupling kommen, bei dem die Zonen Skandinavien und CWE 

wieder entkoppelt werden. Der Austausch findet dann nur noch innerhalb der Teilgebiete statt. Innerhalb von CWE entspre-

chend der sog. Shadow Auctions. 

10 http://www.icis.com/heren/articles/2013/09/30/9710935/power/edem/nwe-electricity-market-coupling-targets-26-nov-

launch.html, letzter Abruf am 30.10.2013 

http://www.icis.com/heren/articles/2013/09/30/9710935/power/edem/nwe-electricity-market-coupling-targets-26-nov-launch.html
http://www.icis.com/heren/articles/2013/09/30/9710935/power/edem/nwe-electricity-market-coupling-targets-26-nov-launch.html
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Neben der Einführung eines einzigen Verfahrens, welches unter anderem das ITVC-

Verfahren der EMCC ersetzten wird, werden mit dem NWE Market Coupling auch 

weitere Länder an den bestehenden Marktkopplungsprozess angegliedert. 

So werden die Märkte Großbritannien und Polen sowie die Baltischen Staaten inte-

griert. Die Integration erfolgt jedoch nur teilweise: für das Baltikum und Polen im 

Rahmen der Ankoppelung an die NordpoolSpot (für Polen bedeutet dies, dass nur 

die Übertragungskapazitäten der Seeleitung von Schweden nach Polen berücksich-

tigt wird). 

Darüber hinaus sind derzeit noch weitere Market Coupling Initiativen aktiv: 

¶ SWE (South Western Europe), das die Day-ahead-Märkte von Frankreich, 

Spanien und Portugal koppeln soll. Das System wird derzeit getestet und soll 

nach noch Ende 2013 in Betrieb gehen und im Jahr 2014 mit dem NWE-Markt 

verknüpft werden. 

¶ CEE (Central and Eastern Europe), das die gekoppelten Märkte von Tsche-

chien, Slowakei und Ungarn um Rumänien und Polen erweitern soll.  

Die Umsetzung des Price Couplings of Regions (PCR), bzw. Market Couplings all-

gemein, setzt eine relativ starke Synchronisation der teilnehmenden Märkte voraus. 

So müssen beispielsweise Zeiten des Gate-closures übereinstimmen. Eine Änderung 

von wesentlichen Handelsbestimmungen kann dazu führen, dass eine Marktkopp-

lung nicht mehr möglich ist, die beispielsweise auch für die Bestimmung von (kom-

merziellen) Übertragungskapazitäten nach dem flow-based Verfahren (s.u.) notwen-

dig ist.  

2.2.2.5 Zukünftige Berechnung der Übertragungskapazitäten mittels des flow-based 

Market Couplings 

Zurzeit erfolgt das Market Coupling anhand der gemeldeten, verfügbaren Übertra-

gungskapazitäten (ATC oder Ăavailable transmission capacityñ). Eine Umstellung auf 

das sogenannte Flow-based-coupling in der CWE-Zone11 befindet sich seit Anfang 

des Jahres 2013 in der praktischen Testphase, die Einführung ist für Ende Juni 

201412 geplant. Beim flow-based-marketcoupling werden die verfügbaren Übertra-

gungskapazitäten nicht im Voraus sondern anhand der (preisgesteuerten) Lastflüsse 

                                            

11 Central Western Europe: D-FR-NL-BE 

12 (TSO 2013b) 
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während des Marktkopplungsprozesses bestimmt. Bei einer erfolgreichen Umstel-

lung ist zu erwarten, dass die verfügbaren Kapazitäten im Rahmen des Market Coup-

lings signifikant ansteigen werden. 

2.2.2.6 Gekoppelte Marktvolumina und Preiskonvergenzen 2012 ï Q3 2013 

Mengen, die im Rahmen des Market Couplings gehandelt werden, erscheinen als 

unlimitierte Gebote im Rahmen der Auktion. Sie sind ein signifikanter Anteil des 

Stromhandels. So lag bspw. das Maximum des durch Marktkopplung induzierten Ex-

ports aus Deutschland bei 7.854 MW am 30.09.12, 13-14h, was knapp 24 % der ge-

samten Handelsmenge der betreffenden Stunde entspricht. Durchschnittlich wurden 

im Zeitraum 2012 ï Q3/2013 im Mittel 3,5 GW exportiert. Dabei ist zu beachten, dass 

es sowohl zu Im- als auch zu zeitgleichen Exporten kommen kann, bspw. wenn der 

Strompreis in Deutschland im ĂMittelfeldñ liegt. Zusammengefasst zeigt Abbildung 6 

die Anzahl der Stunden in den Deutschland Nettoexporteur oder -importeur war.   

Betrachtet man die Importsalden je Monat, so sieht man jedoch, dass Deutschland 

zum Netto-Exporteur wird. 13 

 

Abbildung 6: Stunden monatlicher Nettoimporte und -exporte Deutschlands im Rahmen des Market 
Couplings,  

  Quelle: eigene Darstellung: IZES, Daten: EPEX, NordPoolSpot 

                                            

13 Importmengen aus den Niederlanden lagen nicht vor und konnte nicht berücksichtigt werden. Jedoch wird nahezu immer in 

die Niederlande exportiert, so dass höchstens nur ein geringfügiger kommerzieller Import stattgefunden haben dürfte. 
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In diesem Zusammenhang soll auch erwähnt werden, dass die Niederlande bisher 

nahezu immer die Hochpreiszone darstellten. So wurden im Betrachtungszeitraum in 

96 % der Stunden in die Niederlande (kommerziell) exportiert. 

Die Mengen, die im Rahmen des Market Couplings gehandelt werden, unterliegen 

saisonalen Schwankungen und betrugen im Jahr 2012 rund 41,6 TWh. In den ersten 

9 Monaten 2013 wurden 32 TWh aus deutscher Sicht ausgetauscht, was einer Erhö-

hung um 5 % im Vergleich zum Vorjahreszeitraum entspricht (s. Abbildung 7). 

 

Abbildung 7: Handelsmengen je Quartal im Rahmen des Market Couplings auf dem deutschen Markt 

  Daten: EPEX, NordPoolSpot, Darstellung: IZES 

 

Das Ziel des es ist ein gemeinsamer, optimaler Strompreis. Betrachtet man die 

Preiskonvergenzen des deutschen Strompreises mit dem französischen, bzw. den 

jeweiligen mit Deutschland gekoppelten skandinavischen Marktgebieten, so sieht 

man, dass der Strompreis von Deutschland und Frankreich in Spitzenmonaten in 

über 80 % der Stunden identisch war (s. Abbildung 8). Dabei ist zu beachten, dass 

immer nur die Salden aus Im- und Export preiswirksam sind. 
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Abbildung 8: Anteil identischer Day-ahead-Strompreise in Deutschland und ausgewählten Ländern,  

   Daten: EPEX, NordPoolSpot, Darstellung: IZES 

 

Dies ist auch aus theoretischen Überlegungen zu erwarten: So wurden am französi-

schen Day-ahead-Markt im Zeitraum 2012 ï Q3/2013 im Durchschnitt 6.634 MW je 

Stunde gehandelt. Der gekoppelte Export von Deutschland nach Frankreich im be-

treffenden Zeitraum lag im Mittel bei 1.260 MW, das Maximum betrug rund 3.000 

MW. Entsprechend ist zu erwarten, dass der französische Strompreis aufgrund des 

niedrigen Handelsvolumens entsprechend stark von Im- bzw. Exporten beeinflusst 

werden kann. Dieser Effekt ist derzeit nur zu vermuten, für eine gezielte Bestimmung 

bedarf es jedoch tieferer Analysen, die nicht Gegenstand der Studien waren.  

 

2.2.3 Aktuelle Marktergebnisse (Öko-Institut) 

Abbildung 9 zeigt die zeitliche Entwicklung der Base-Load-Preise am Day-ahead-

Markt von 2003 bis Juni 2013. Die Preise sind starken kurzfristigen Schwankungen 

unterworfen. Für die vergangen drei Jahre ist zu erkennen, dass die Preise Anfang 

2011 ein Maximum erreichten und seitdem kontinuierlich gefallen sind. Insbesondere 

in der ersten Hälfte des Jahres 2013 ist ein deutlicher Rückgang der Preise von 

45 ú/MWh auf unter 30 ú/MWh zu verzeichnen.   



 
 

 

 

 

30 

 

 

Abbildung 9: Preisentwicklung für ein Base-Load-Profil am Day-ahead-Markt der EEX,  

  Quelle: EEX o.J. 

 

Die Verteilung der stundengenauen Auktionsergebnisse für den Day-ahead-Markt an 

der Strombörse EPEX/EEX zeigt ein vergleichsweise ähnliches Profil. Abbildung 10 

verdeutlicht dies anhand der geordneten Jahrespreisverteilung (Jahresdauerlinie).  
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Abbildung 10: Jahresdauerlinie des Spotpreises für Strom auf dem Day-ahead-Markt der EEX, 
2010 bis 2012,  

  Quelle: EEX, o.J., Berechnungen: Öko-Institut 

 

Vergleicht man die Preise der Jahre 2010, 2011 und 2012 untereinander, so zeigt die 

Verteilung der stündlichen Auktionsergebnisse für den Day-ahead-Markt an der 

Strombörse EPEX/EEX, dass die Preisverteilung der Jahre 2010 und 2012 in ihrer 

zeitlichen Struktur vergleichbar sind. Die Preise im Jahr 2011 liegen durchgängig um 

ca. 5-10 ú/MWh über den Preisen von 2010 und 2012. Dies ist in erster Linie auf die 

niedrigen CO2-Preise in 2012 und die niedrigen Erdgaspreise in 2010 zurückzufüh-

ren. Während die Strompreise über ca. 7.000 Stunden (> 80 % der Zeit) durch einen 

vergleichsweise geringen Gradienten charakterisiert sind, streuen die Strompreise in 

den Randbereichen erheblich und erreichen auch signifikante positive und negative 

Spitzenwerte. Diese Preise treten allerdings sehr selten auf (in weniger als 1 % der 

Stunden). Es ist anzunehmen, dass zumindest ein Teil dieser Situationen durch 

Sondersituationen zu erklären ist (der größte Teil der Stunden mit Preisen über 

100 ú/MWh in 2012 ist auf eine Woche im Februar mit sehr niedrigen Temperaturen 

und entsprechend hoher Last in Frankreich zurückzuführen). 
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Abbildung 11: Spot-Preise (ú/MWh) in Abhängigkeit der Residuallast (GW) 2010-12, Punktwolkendar-
stellung 

  Quelle EEX o.J., EEX o.J.d, EEX,o.J.e, entso-e o.J.d,) Darstellung: Öko-Institut 

 

Abbildung 11 stellt die Spot-Preise in Abhängigkeit der Residuallast dar. Die Residu-

allast ist definiert als gesamte Last minus fluktuierende erneuerbare Erzeugung 

(Wind und PV). Es wird deutlich, dass eine höhere Residuallast tendenziell zu höhe-

ren Preisen am Spotmarkt führt. Anders als bei der beispielhaften Merit-Order in Ab-

bildung 2 wird erkennbar, dass bei niedrigen (jedoch nicht negativer!) Residuallast ne-

gative Preise auf dem Spot-Markt beobachtet werden. Dies hat unterschiedliche 

Gründe wie teures An- und Abfahren von Kraftwerken oder das Bereitstellen von 

Systemdienstleistungen (siehe EWI 2010 sowie den nächsten Abschnitt für eine aus-

führliche Diskussion negativer Strompreise). 

Auf Basis der Punktwolke in Abbildung 11 lässt sich durch Regressionsanalyse der 

empirische Zusammenhang zwischen den Strompreisen und der Residuallast be-

stimmen. Diese lineare Annäherung an die Strompreiskurve in Abhängigkeit der Re-

siduallast ist in Abbildung 12 dargestellt. Sie ist auf die Mittelwerte 50 GW Residual-

last und 50 ú/MWh skaliert. Dies entspricht dem Schwerpunkt der Punktwolke.  
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Ihre Berechnung erfolgt, indem eine Regression des Spot-Preises auf die Residual-

last in den unterschiedlichen Segmenten (0-30 GW, 30-40 GW, 40-50 GW, 50-60 

GW, 60-70 GW und > 70 GW) durchgeführt wurde. So konnte bestimmt werden, um 

wie viel ú/MWh der Preis bei einer zusätzlich durch konventionelle Kraftwerke er-

zeugten MWh Strom steigen würde. Dies entspricht der Steigung der Strompreiskur-

ve in diesem Punkt. Abbildung 12 zeigt, dass diese Steigung steiler am linken und 

rechten Rand und flacher in der Mitte ist. 

 

Abbildung 12:  Spot-Preise (ú/MWh) in Abhªngigkeit der Residuallast (GW) 2010-2012, 
Liniendarstellung 

  Quelle: EEX o.J.a, EEX o.J.d, EEX o.J.e, entso-e o.J.d, Berechnung: Öko-Institut. 

 

2.2.4 Kompatibilität mit steigenden Anteilen fluktuierender Energien (IZES) 

Die Kompatibilität des Day-ahead-Marktes mit steigenden Anteilen erneuerbarer 

Energien kann anhand der fluktuierenden Erneuerbare Energien behandelt werden, 

da sich für steuerbare Erneuerbare keine zusätzlichen Aspekte ergeben. Die Kompa-

tibilität wird anhand von drei Punkten diskutiert: 

- Der minimalen Länge der handelbaren Lieferungen (1 Stunde), 

- dem Abstand zwischen Gebotabgabe und Lieferzeitraum sowie 

- der internationalen Kopplung der nationalen Märkte. 

Die minimale Länge der handelbaren Lieferungen ist mit einer Stunde festgelegt. 

Dies weicht von der Länge ab, die Übertragungsnetzbetreiber für die Berechnung 

von Ausgleichsenergiekosten verwenden. Dort ist eine viertelstündliche Erfassung 
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von Fahrplanabweichungen und Berechnung der dafür anzusetzenden Preise vorge-

sehen. Eine viertelstündliche Lieferung ist auch auf dem Intraday-markt möglich. Um 

eine bessere Kompatibilität zwischen den verschiedenen Märkten zu erzeugen und 

eine bessere Integration volatiler Einspeisung zu ermöglichen, bietet sich eine Ein-

führung viertelstündlicher Handelsintervalle im Day-ahead-Markt (vgl. hierzu auch 

IZES 2011, S. 82f.) an. Für eine solche generalisierte Umsetzung eines viertelstünd-

lichen Day-ahead-Handels sprechen mehrere wichtige Argumente: 

¶ Die gehandelten Mengen könnten besser an schnell wechselnde fluktuierende 

Einspeisung, und hier vor allem die mit āsteilen Gradientenó ansteigenden oder 

fallenden PV-Mengen innerhalb eines Tages, angepasst werden. 

¶ Dies käme auch thermischen Kraftwerken zu Gute, die ihre gehandelten Men-

gen ebenfalls besser an geplante steigende oder abnehmende Leistung an-

passen können. Dadurch können sie Differenzen zwischen den vereinbarten 

stündlichen Lieferverpflichtungen auf dem Day-ahead-Markt und der Bilanzie-

rung in viertelstündlicher Auflösung vermeiden, die zusätzlichen Intraday-

Handel erfordern oder Ausgleichsenergie notwendig machen würde. Ein vier-

telstündlicher Handel würde hier Abhilfe schaffen (vgl. Weißbach, 2009, S. 

40f.). 

¶ Schließlich könnte ein viertelstündlicher Spotmarkthandel mehr flexiblen Las-

ten den Eintritt in den Strommarkt (sowohl auf Anbieter- als auch auf Nachfra-

geseite) erleichtern.  

Ein Übergang zu einem Day-ahead-Handel von Viertelstundenprodukten müsste da-

bei in das internationale Market-Coupling eingebunden werden. 

Die Veränderung des Erzeugungsmix in ganz Europa mit einem stetig größer wer-

denden Anteil an FEE (wobei insbesondere die Photovoltaik mit ihren sonnen-

standsabhängigen Einspeisegradienten maßgeblich ist) bedeutet zugleich eine Zu-

nahme an Kurzfristigkeit und eine Abnahme der langfristigen Planbarkeit in den 

Strommärkten. Es wird ein Wandel hin zu einem wesentlich kurzfristigeren Handel 

notwendig sein. Die Fristen des heutigen Day-ahead-Handels führen zu einem ma-

ximalen Zeitverzug von 36 Stunden zwischen Handelsschluss und Erfüllungszeit-

punkt. Für die Prognosegüte der FEE-Erzeugung gilt jedoch grundsätzlich, dass die-

se umso genauer wird, je kürzer der Abstand zwischen Prognoseerstellung und Zeit-

punkt der prognostizierten Erzeugung ist. Der Integration von fluktuierender Erzeu-

gung dürfte daher dienlich sein, statt einer Auktion am Vortag (day-ahead), die zu 

handelnden Strommengen in mehrere tägliche Block-Einheitspreisauktionen (block-

ahead) umzusetzen.  



 
 

 

 

 

35 

 

Hierzu könnte nach der erfolgten Umsetzung des flow-based Market Couplings eine 

nächste Etappe der Reform des europäischen Strombinnenhandels erfolgen, in dem 

die heutigen āVortagesauktionenó (day-ahead) in k¿rzerfristige āBlock-ahead-

Auktionenó umgewandelt werden. Langfristig erscheint es erstrebenswert, dass diese 

Auktionen an die Gradienten der Verbraucherlast sowie der PV-Erzeugung ausge-

richtet werden. Durch die Kürzung der Zeitverzüge und den folglich besseren FEE-

Prognosen könnten Bilanzabweichungen vor dem Intraday-Handel reduziert werden. 

In einer ersten Etappe könnten zumindest drei tägliche Handelsblöcke eingeführt 

werden: Eine abendliche Auktion der Stunden von 00:00-10:00 Uhr, eine dem neuen 

Sun-Peak der EEX entsprechende Auktion der Stunden von 10:00-16:00 Uhr und 

eine dritte tägliche Auktion für den Zeitraum von 16:00-00:00 Uhr. Innerhalb des ers-

ten Blocks kºnnten dann weitere āUnter-Blºckeó f¿r die Zeitrªume von 06:00-10:00 

Uhr und von 16:00-20:00 Uhr geschaffen werden. Dies entspräche dem sich wan-

delnden Preisprofil am Day-ahead-Markt, in dem sich die zukünftigen Peak-Zeiten 

tendenziell am Morgen und am Abend abzeichnen, während die Tagesstunden von 

10:00-16:00 Uhr tendenziell ebenso wie die heutigen Nachtstunden die āOff-Peak-

Zeitrªumeó darstellen werden. In diesen Auktionen sollten dann viertelstündige Lie-

fervereinbarungen gehandelt werden. Ein Übergang von day-ahead zu block-ahead 

ist aber auch für stündliche Liefervereinbarungen denkbar, sofern die Umsetzung 

einer viertelstündlichen Liefervereinbarung größere Probleme bereitet. 

Um Insiderhandel einzudämmen und die Integration von fluktuierenden Erneuerba-

ren Energien zu verbessern und damit zu einer besseren Funktionsfähigkeit des 

Day-ahead-Marktes beizutragen, sollten im Rahmen der Harmonisierung insbeson-

dere der europäischen Kurzfristmärkte auch die Transparenzpflichten bzgl. der kon-

ventionellen und erneuerbaren Stromerzeugung āeuropªisiertó werden. Zur Informati-

on sowohl der Handelsteilnehmer als auch der europäischen Öffentlichkeit sollte eine 

täglich aktualisierte Angabe der Prognose und der realen Einspeisung aus den diver-

sen Arten von Stromerzeugungstechnologien verpflichtend werden. Diese Daten soll-

ten sowohl kumuliert als auch getrennt nach den einzelnen Übertragungsnetzbetrei-

bern angezeigt werden. Dies könnte gemäß den gegenwärtig veröffentlichten Trans-

parenzdaten der EEX14 oder z.B. des französischen Übertragungsnetzbetreibers 

RTE15 geschehen. Hierdurch könnte die europaweite Annäherung an bzw. Umset-

                                            

14 wie auf www.transparency.eex.com umgesetzt 

15 RTE tut dies in einer sehr anschaulichen Form unter http://www.rte-france.com/fr/developpement-durable/eco2mix, wo jeweils 

die täglichen Lastprognosen soweit die echte Verbrauchslast, die zeitlich hochaufgelöste Zusammensetzung der Stromerzeu-

gung, die Im- und Exporte sowie die jeweiligen CO2-Emissionen angezeigt werden. 

http://www.transparency.eex.com/
http://www.rte-france.com/fr/developpement-durable/eco2mix


 
 

 

 

 

36 

 

zung der EE-Ziele und der Klimaschutzziele transparenter gemacht werden. Diese 

Aufgabe könnte von ENTSO-E übernommen werden. 

 

2.3 Nähere Betrachtung negativer Preise auf dem Day-ahead-Markt 

(IZES) 

Negative Preise an Day-ahead-Märkten haben besondere Beachtung gefunden, da 

sie für ein Gut ungewöhnlich sind und im Zusammenhang mit den Finanzierungsme-

chanismen für erneuerbare Energien das Potenzial haben, die Umlagensumme er-

heblich zu erhöhen. Deshalb wird dieses Phänomen eingehend untersucht. 

Seit Mittwoch, dem 19.12.2007, ist im Intraday-Stromhandel an der EEX die Eingabe 

von Orders mit negativen Preislimiten und somit der Abschluss von Geschäften mit 

negativen Handelspreisen möglich. Mit der am 01.09.2008 erfolgten Migration der 

Stundenauktion am Spotmarkt der EEX auf das Handelssystem ComXerv (Commo-

dities Exchange Services) ist auch day-ahead der Abschluss von Stromhandelsge-

schäften zu negativen Preisen möglich geworden. Negative Preise sind in der Day-

ahead-Auktion der EEX seit dem 04.09.2008 zulässig und traten zum ersten Mal am 

4.10.2008 auf. 

Negative Preise auf diesem Kurzfristmarkt können die Effizienz der Stromerzeugung 

verbessern. Es wird argumentiert, dass sie Anbietern von Strom aus brennstoffba-

sierten Kraftwerken einen besseren Anreiz geben, ihre Kostensituation präziser zu 

ermitteln. Im Rahmen des Systems einer stündlichen Preisbildung kann es der Fall 

sein, dass es teurer ist, ein Kraftwerk für eine oder wenige Stunden vollständig her-

unterzufahren und danach das Kraftwerk unter hohem Brennstoffeinsatz wieder an-

zufahren, als negative Preise für einige Stunden in Kauf zu nehmen. Negative Preis-

gebote ermöglichen hierdurch eine bessere Vergleichbarkeit der unterschiedlichen 

Grenzkosten und können damit die Effizienz der kurzfristigen Gesamterzeugung er-

höhen (Ockenfels et al 2008, 37f). Dabei schränken Ockenfels et al. bereits ein, dass 

negative Preise nicht per se nötig wären, wenn es die Möglichkeit zu konditionalen 

Geboten ¿ber mehrere Stunden und Tage hinweg und āerstbesteó Preisfindungsalgo-

rithmen gäbe, die eine akkurate Preisfindung unter Einbeziehung aller komplementä-

ren Kostenbestandteile ermöglichen würden (ebd, S. 37). Eine solche Möglichkeit ist 

aufgrund der Komplexität der Aufgabe, dann markträumende Preise zu bestimmen, 

aber nicht realisierbar. 

Diese Einschränkung bedeutet generell, dass die Möglichkeit negativer Preisgebote 

Zielen dient - in der zitierten Studie der Effizienz der Erzeugung -, die eventuell auch 

auf andere Weise erreicht werden können. Mit dem schnellen Zubau von EEG-
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Anlagen, besonders von Technologien, die auf dargebotsabhängiger fluktuierender 

Erzeugung aus erneuerbaren Energien (FEE) basieren, und der Vermarktung durch 

Übertragungsnetzbetreiber bzw. der Direktvermarktung nach EEG 2012 rücken aktu-

ell weitere mögliche Gründe für negative Preise und weitere Ziele in den Blickwinkel. 

Zu nennen sind als mögliche Ziele Anreize für Flexibilisierungen ï z.B. des konventi-

onellen Kraftwerkparks ï und aus umweltpolitischen Gründen die Unterbringung 

möglichst großer Mengen an EE-Erzeugung und insbesondere FEE-Erzeugung.  

Dementsprechend ist f¿r die weitere Nutzung des āInstruments negative Bºrsenprei-

seó von Interesse zu beobachten, wann und aus welchen Gr¿nden negative Preise 

auftreten und welchen Betrag sie erreichen. Zudem sind die Auswirkungen auf ver-

schiedene Teilnehmer der Strommärkte zu untersuchen und welche Lenkungswir-

kung negative Preise insbesondere im Kontext einer hohen und weiter steigenden 

Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Energien haben.  

 

2.3.1 Untersuchung des Auftretens negativer Day-ahead-Marktpreise 

 Im Folgenden wird zuerst kurz untersucht werden, wie häufig, wann und unter wel-

chen Bedingungen im Day-ahead-Markt als dem āLeitmarktó des gegenwªrtigen 

Stromsektors negative Preise aufgetreten sind. 

Abbildung 13 verdeutlicht, dass negative Strompreise bisher nur in weniger als einem 

Prozent der Stunden eines Jahr zu beobachten waren.  

Im Jahr 2009 (als erstes vollständiges Jahr, in dem negative Day-ahead-Preise mög-

lich waren) wurden bislang die meisten Stunden (Anzahl 71) mit negativen Preisen 

beobachtet. Danach folgten zwei Jahre mit jeweils weniger als 20 Stunden mit nega-

tiven Preisen. In 2012 lagen die Preise in insgesamt 56 Stunden unter 0 ú/MWh. De-

ren durchschnittlicher Betrag ging von ca. 40 ú/MWh in 2008 und 2009 in den Jahren 

2010 und 2011 stark zur¿ck und stieg dann in 2012 auf rund 52 ú/MWh an. F¿r 2013 

ist ein eher gemäßigtes Niveau bei der Anzahl und insbesondere dem Betrag der 

negativen Preisen zu beobachten  
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Abbildung 13: Auftreten und Höhe negativer Preise seit 2008 

  Daten: EPEX Spot, Darstellung: IZES 

 

Abbildung 14 verdeutlicht, wann negative Strompreise im Jahr aufgetreten sind. Da-

rin sind alle Stunden mit Preisen gleich oder größer Null weiß eingetragen. Die Stun-

den mit negativen Preisen sind in unterschiedlichen Brauntönen eingefärbt und umso 

dunkler, je höher ihr Betrag ist. Es wird deutlich, dass wiederholt im Dezember um 

die Weihnachtszeit massiv negative Strompreise aufgetreten sind. An diesen Tagen 

traf oft eine niedrige Last mit einer erhöhten Erzeugung aus erneuerbaren Energien 

zusammen. Im Jahr 2013 ist die Mehrzahl der Stunden mit negativen Preisen wäh-

rend des Monats Juni eingetreten: 20 von 35 bis Ende September einschlägige 

Stunden, davon 11 am 16.06.2013, in denen auch die bisherigen Jahresminima des 

Day-ahead-Preises von -100 ú aufgetreten sind. Weiterhin gab es im Januar 5 Stun-

den mit negativen Preisen, im März 6, im Mai 2 und im September ebenso 2 Stun-

den.  
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Abbildung 14: Überblickstafel zum Auftreten negativer Preise in den Jahre 2008 bis 2012 

  Daten: EPEX Spot, Darstellung: IZES 

 

In Abbildung 15 und Abbildung 16 wird das Aufkommen und die Höhe der negativen 

Preise jeweils nach den einzelnen Tagesstunden aufgeschlüsselt. Dabei zeigt sich, 

dass die späten Nacht- und frühen Morgenstunden besonders hohe Werte aufwei-

sen. 



 
 

 

 

 

40 

 

 

Abbildung 15: Verteilung der negativen Preise seit 2008 auf die verschiedenen Tagesstunden 

  Daten: EPEX Spot, eigene Darstellung: IZES 

 

Mit Ausnahme des Jahres 2010 war bislang stets in den Stunden von 06:00-07:00 

Uhr am Morgen das häufigste Auftreten von negativen Preisen zu beobachten. Das 

Jahr 2013 kehrt diese Tendenz bislang um, da hier eindeutig die Nachmittagsstun-

den die meisten negativen Preise aufwarten. Auch die arithmetischen Mittelwerte der 

negativen Preise sind breiter gestreut, wobei das Jahr 2013 bislang klar von den vor-

herigen Jahren abweicht, da hier die Preisausschläge nach unten v.a. Nachmittags 

eintreten.  

Die geringe Anzahl und die tendenziell recht niedrigen Beträge der negativen Preise 

während der späteren Morgen-, sowie der Abendstunden weisen generell daraufhin, 

dass eine Kopplung negativer Preise mit den täglichen Verbrauchslasten bestehen 

könnte.  
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Abbildung 16: Arithmetisches Mittel der negativen Preise seit 2008 in den jeweiligen Tagesstunden 

  Quelle: EPEX Spot, Darstellung: IZES 

 

Tabelle 1 fasst das Erzeugungsumfeld in den Stunden zusammen, in denen negative 

Strompreise auftraten. Es wird deutlich, dass diese Stunden im Durchschnitt durch 

eine höhere erneuerbare Einspeisung und eine unterdurchschnittliche Last bestimmt 

waren. Während negative Strompreise bis zum Jahr 2011 in erster Linie im Zusam-

menhang mit einer höheren Windenergieeinspeisung auftraten, ist insbesondere im 

Jahr 2013 auch erstmals eine höhere Einspeisung von Photovoltaik zu beobachten.  

Dabei ist auch das Verhalten konventioneller Kraftwerke bei negativen Strompreisen 

von Interesse. Tabelle 11 macht deutlich, dass trotz der negativen Strompreise noch 

erhebliche konventionelle Kraftwerkskapazitäten am Netz waren. Zwischen den 

Brennstoffen sind deutliche Unterschiede erkennbar16:  

¶ Kernkraftwerke werden nur auf etwa 90 % ihrer durchschnittlichen Einspeise-

leistung heruntergefahren; 

¶ Braunkohlekraftwerke werden nur auf etwa 70 % ihrer durchschnittlichen Ein-

speiseleistung heruntergefahren; 

                                            

16 Die Ergebnisse sind kompatibel mit denen in ISE (August 2013), wobei aufgrund des unterschiedlich en Ansatzes kein unmit-

telbarer Vergleich möglich ist. 






































































































































































































































































































































































