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0 Zusammenfassung / Executive Summary 

Im vorliegenden Gutachten werden Vorschlªge f¿r eine Weiterentwicklung des EEG (ĂEEG 

2.0ñ) mit der Zielperspektive eines Anteils von 40 % Erneuerbare Energien (EE) an der ge-

samten Stromerzeugung in Deutschland und einem Zeithorizont bis etwa 2020 konzipiert 

und begründet. Die Konzeption der Vorschläge weist dabei im Einzelnen auch über dieses 

Jahr hinaus. Dabei wird das EEG als Bestandteil eines umfassenderen Regenerativwirt-

schaftsgesetzes begriffen, in dem u. a. die Systemergänzung durch flankierende Flexibili-

tätsoptionen sowie die infrastrukturellen Systemvoraussetzungen geregelt werden. 

 

Systemtransformation, Systemintegration und Marktintegration 

Die Umgestaltung des Energiesystems mit dem Ziel einer nachhaltigen Entwicklung hat ei-

nen hohen gesellschaftlichen Konsens in Deutschland. Der Energiebedarf soll aus diesem 

Grund nach den Zielen der Bundesregierung reduziert und überwiegend durch Erneuerbare 

Energien abgedeckt werden. Die damit verbundene Systemtransformation kann begrifflich 

präzisiert werden als der Prozess einer grundlegenden und langfristigen Umgestaltung des 

gesamten Energiesystems. Der Begriff soll zugleich verdeutlichen, dass es nicht um eine 

bloße Weiterentwicklung des bestehenden Systems geht, sondern um seine Anpassung ins-

besondere an die dargebotsabhängigen fluktuierenden Erneuerbaren Energien (FEE) und 

die damit verbundenen weitgehenden Veränderungen. 

Mit Systemintegration der EE wird begrifflich die Gesamtheit der Maßnahmen gebündelt, die 

zum einen dazu beitragen, einen ständig steigenden EE-Anteil in das Stromsystem aufzu-

nehmen, und zum anderen den System- und damit den Integrationsrahmen sukzessive um 

die Bereiche Wärme und Verkehr erweitern. Demgegenüber verfolgt die Marktintegration der 

EE das Ziel, ihren Beitrag in den unterschiedlichen Teilmärkten des Stromsektors, insbeson-

dere in den Großhandels- und Regelenergiemärkten, und eine entsprechende Anpassung 

der jeweiligen Regelwerke zu gewährleisten. Inwieweit oder unter welchen Bedingungen die 

Marktintegration den Prämissen der Systemtransformation folgt, lässt sich freilich nicht pau-

schal beantworten und muss jedenfalls genau analysiert werden. 

Die folgende Abbildung differenziert die unterschiedlichen Begriffe mit Hilfe ihrer dominieren-

den Charakteristika. 
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Abbildung 1:   Zur Differenzierung der Begriffe Markt- und Systemintegration sowie System-
transformation; eigene Darstellung 

 

Novellierungsbedarf des EEG 

Auf Grund einer Reihe offensichtlicher Schwächen des gegenwärtigen EEG wird in der aktu-

ellen Diskussion ein erheblicher Novellierungsbedarf gesehen. Dabei werden für die Novel-

lierung u. a. folgende Ziele genannt: 

 Ein möglichst kosteneffizienter Ausbau der Erneuerbaren Energien und die Vermei-

dung überhöhter Renditen sollen zu einem langsameren Anstieg der EEG-Umlage 

führen. 

 Die Menge des Zubaus an EE-Anlagen soll besser gesteuert werden als bisher, um 

einerseits eine Zielverfehlung, andererseits aber zudem eine stärkere Belastung 

durch einen zu schnellen Ausbau zu vermeiden und dadurch auch eine bessere Ver-

zahnung mit dem Ausbau der erforderlichen Infrastruktur zu erreichen.  

 Eine verstärkte Marktintegration der Erneuerbaren Energien, d. h. eine stärkere Teil-

nahme an bestehenden Märkten und eine bessere Koordination mit der konventionel-

len Erzeugung, soll möglichst zu einer systemdienlichen Auslegung und Betriebswei-

se der EE-Anlagen führen. 

Im Zentrum der Novellierungsdiskussion steht letztlich die Frage, wie diese Ziele Ăam bestenñ 

erreicht werden können.  
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Andererseits fokussiert die Diskussion seit einiger Zeit sehr stark auf die EEG-Umlage, die 

als Saldo zwischen EEG-Vergütung und Vermarktungserlösen am Spotmarkt von den nicht-

privilegierten Kunden getragen wird und in den letzten Jahren stark angestiegen ist. Sie ist 

allerdings kein geeigneter Indikator für die Kosten der EE, da sie weder einen Vollkostenver-

gleich mit konventionellen Neuanlagen noch einen Systemkostenvergleich mit einem alterna-

tiven, auf konventionellen Anlagen beruhenden System erlaubt. Der auch mit der Umlage 

verbundene Anstieg der Strompreise für Haushaltskunden bewegt sich zudem im Rahmen 

der Preiserhöhungen für andere Energieträger wie z.B. Heizöl und Benzin, und der durch-

schnittliche Anteil der Stromkosten an den gesamten Haushaltsausgaben ist mit 2,5 % oh-

nehin gering. Für industrielle Großverbraucher sind keine Indizien für im Vergleich zum eu-

ropäischen Ausland signifikant steigende Strompreise zu beobachten.  

A1 Die EEG-Umlage ist kein geeigneter Indikator für die Kosten der Erneuerbaren 

Energien. Der stark gesunkene Börsenstrompreis kompensiert einen deutlichen Anteil 

der EEG-Umlage. Die Höhe der EEG-Umlage kann wegen des Bestandsschutzes nicht 

signifikant verändert werden, egal wie die Novellierung des EEG konkret aussieht. 

 

Zur Notwendigkeit von Finanzierungsmodellen für EE 

Der Ausbau von Erneuerbaren Energien ist wesentlich von den Kapitalkosten dominiert, das 

Dargebot und der Betrieb erfordern keine bzw. nur geringe jährliche Aufwendungen. Ein In-

vestor wird dann eine Investition tätigen, wenn die Investition zzgl. einer dem Risiko entspre-

chenden Prämie mindestens die Rendite vergleichbarer Anlagen erreicht. Analysen der Er-

lösperspektiven von EE-Anlagen in den Spot-, Termin- und Regelenergiemärkten zeigen, 

dass diese zur Finanzierung der Anlagen im Betrachtungszeitraum dieses Gutachtens nicht 

ausreichen werden. Das gilt umso mehr, als die EE zur Reduzierung der Preise mindestens 

auf den GroÇhandelsmªrkten f¿hren (ĂMerit-Order-Effektñ) und sich dadurch den Preis be-

sonders dann senken, wenn sie viel Strom einspeisen.   

Um dennoch einen Ausbau der EE zu erreichen, ist ein Finanzierungsmodell erforderlich, 

das entsprechende Erlösströme über Markterlöse der heutigen Strommärkte hinaus absi-

chert. Es ist in diesem Sinne auch kein Subventionsmodell, da es lediglich die Zielerreichung 

des Ausbaus Erneuerbarer Energien gewährleisten soll. 

A2 Zur Erreichung der Ausbauziele für die Erneuerbaren Energien zur Stromerzeu-

gung sind weiterhin Finanzierungsmodelle zwingend notwendig; die existierenden 

Strommärkte allein werden die Finanzierung nicht leisten können. 

 

Zur Auswahl geeigneter Finanzierungsmodelle 

Insofern geht es darum, ein Modell für ihre Finanzierung zu wählen, das neben dem Kriteri-

um der Effektivität im Hinblick auf die Zielerreichung auch mindestens Kriterien wie Kostenef-

fizienz, Praktikabilität, Flexibilität und Akzeptanz zufriedenstellend erfüllt und zudem die ge-

wachsene Akteursvielfalt nicht gefährdet. Die folgende Übersicht zeigt das Spektrum aller 

Modelle für die Finanzierung von EE auf: 
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Tabelle 1:   Übersicht über das Spektrum aller Modelle für die Finanzierung von EE; eige-
ne Darstellung 

 

Bei der Abwägung zwischen den unterschiedlichen Modellen sind folgende Argumente zu 

beachten: 

 Sämtliche technologieneutralen Finanzierungsmodelle ï also solche die nicht nach 

Technologien differenzieren ï sind insbesondere aus zwei Gründen den technologie-

spezifischen unterlegen: zum einen sind sie nicht kosteneffizient, da sie die Vergü-

tungen bzw. Prämien nicht differenzieren und demzufolge relativ kostengünstigen 

Anbietern unnºtig hohe Gewinne (ĂProduzentenrentenñ) gewªhren. Zum anderen 

verengen sie das Technologiespektrum erheblich und können zu  kostspieligen 

Technologiesprüngen führen, wenn das Potenzial der aktuell genutzten Technologien 

ausgeschöpft ist und dann keine weiteren Technologien bereit stehen. Aus diesen 

Gründen sollten diese Modelle frühestens dann in Erwägung gezogen werden, wenn 

sich die Kosten eines ausreichend breiten Technologie-Portfolios einander angenä-

hert haben. 

A3 Technologieneutrale Finanzierungsmodelle wie das Quotenmodell oder eine tech-

nologieneutrale fixe Prämie sind nicht kosteneffizient, führen zu überhöhten Produz-

entenrenten und bergen zudem das Risiko kostspieliger Technologiesprünge. Sie 

scheiden daher als sinnvolle Optionen aus. 

 Grundsätzlich kann zwischen Vermarktungs- und Wälzungsmodellen unterschieden 

werden. In dem vorliegenden Gutachten werden jedoch ausschließlich Vermark-

tungsmodelle betrachtet, da sie das gegenwärtige Modell modifizieren und deshalb 

gut einzuschätzen sind. Zu Wälzungsmodellen wären hingegen noch eine Reihe of-

fener Fragen zu klären.  

 Sämtliche technologiespezifischen und evtl. regional differenzierten Prämienmodelle 

setzen auf Vermarktung der EE in den bestehenden Teilmärkten, insbesondere in 

den Großhandelsmärkten. Hier wird unterschieden zwischen einer Marktprämie in 

ct/kWh und einer Kapazitätsprämie in ú/kW. Je nach Zielsetzung ist das eine oder 

das andere Modell geeigneter. Sie unterscheiden sich vor allem dadurch, dass sie 

unterschiedlich stark darauf angewiesen sind bzw. angereizt werden, Erlöse aus den 

Vermarktungsaktivitäten zur Finanzierung der Anlagen zu erzielen.  
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A4 Die Entscheidung für eine Vermarktung Erneuerbarer Energien ist die Entschei-

dung für ein Prämienmodell. Ob eine Markt- oder eine Kapazitätsprämie gewählt wird, 

hängt entscheidend von den beabsichtigten Vermarktungsaktivitäten ab, die damit 

angereizt werden sollen. 

Im Hinblick auf die Wahl des Finanzierungsmodells erscheinen folgende Aspekte geeignet, 

das Spektrum der Modelle einzugrenzen: 

 Ausschreibungsverfahren haben den Charme, den Marktakteuren selbst die Ein-

schätzung ihrer Kosten und Risiken zu überlassen. Allerdings wirft ihre konkrete Aus-

gestaltung noch eine Fülle von Fragen auf, die sorgfältig beantwortet werden müs-

sen, bevor ihre Einführung erwogen werden kann. Dabei sollte unbedingt die Auswer-

tung bisheriger ausländischer Erfahrungen einfließen. 

A5 Eine Auktionierung/Ausschreibung kann grundsätzlich zu einer Senkung der Kos-

ten und einer präziseren Steuerung des Ausbaus beitragen. Sie  sind daher eine sehr 

interessante Alternative zur administrativen Festlegung von Vergütungen. Vor ihrer 

möglichen Einführung sind jedoch noch viele Umsetzungsfragen zu beantworten. 

 Die noch bestehende Unsicherheit im Hinblick auf Vermarktungsmöglichkeiten und ï

erlöse insbesondere von dargebotsabhängigen FEE-Anlagen legt es nahe, hier mit 

Prämienmodellen zunächst vorsichtig zu sein. Eine ausreichend hohe Kapazitäts-

prämie würde genügend Freiräume für das Austesten von Vermarktungsmöglichkei-

ten belassen.  

 Beim Modell der Einspeisevergütung sollten niedrige Risiken stets mit niedrigen Ren-

diten einhergehen; es erscheint daher insbesondere für jene Akteure geeignet, die 

keinen guten Zugang zu Kapitalmärkten haben oder risikoscheu sind und sichert da-

mit eine große Akteursvielfalt. Durch eine schnelle Anpassung der Vergütungen an 

wesentliche Kostentreiber und die Entwicklung der Zinsniveaus muss es Ziel sein, die 

erzielbaren Renditen in einem moderaten Rahmen zu halten. 

Insgesamt legen es diese Aspekte nahe, sich vom bisherigen einheitlichen Finanzierungs-

modell des EEG zu verabschieden und deutlich stärker zwischen den Technologien zu diffe-

renzieren.  

A6 Das bisherige einheitliche Vergütungsmodell des EEG wird den Charakteristika 

der unterschiedlichen EE-Technologien nicht gerecht; daher sollten mehrere Finanzie-

rungsmodelle passend zu den Technologien angeboten werden. 

 

Finanzierungsmodell für Wind-Onshore, PV und Wasserkraft 

Für EEG-Bestandsanlagen ist aus Gründen des Vertrauensschutzes kein Änderungsbedarf 

angezeigt.  

Bei der Finanzierung von Neuanlagen in den Bereichen Wind-Onshore, PV und Laufwasser 

wird ein Zwei-Optionenmodell vorgeschlagen:  
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 Option ĂB¿rgermodellñ  

Diese Option A bietet kleineren, risikoscheuen Investoren, die über keine vertieften 

Kenntnisse der Strommärkte verfügen, eine Möglichkeit, sich beim Ausbau der Er-

neuerbaren Energien zu engagieren. Die erwarteten Renditen können für diesen 

Zweck niedrig gehalten werden. Dies wird erreicht, indem eine feste Einspeisevergü-

tung gezahlt wird, deren Höhe technologiespezifisch und z.T. regional differenziert 

festgelegt wird. Sie wird an wesentliche Kostentreiber angepasst, um auch im Zeitver-

lauf die Renditen für Neuinvestoren niedrig zu halten und einen zu langsamen oder 

schnellen Ausbau zu vermeiden. Die Anlagenbetreiber müssen in dieser Option ihren 

Strom nicht selbst vermarkten, was ihr Risiko und damit die Renditen gering halten 

kann. Der Strom wird ihnen vielmehr von den Übertragungsnetzbetreibern (ÜNB) 

oder einem Dritten abgenommen, die den Strom dann auch zu vermarkten haben. Im 

Fall der Vermarktung können u.U. in Stunden mit negativen Preisen hohe Kosten 

entstehen. Deshalb wird vorgesehen, dass die ÜNB oder Dritte Neuanlagen ab einer 

bestimmten Größe in derartigen Stunden abregeln können. Um hierdurch keine zu 

große Erlösunsicherheit für Anlagenbetreiber zu schaffen, verlängert sich deren Ver-

gütungszeit um die Anzahl der Stunden, in denen sie abgeregelt wurden. 

 Option ĂIntegrationsmodellñ  

Diese Option B bietet professionellen, risikooffenen Investoren die Möglichkeit, ihre 

Anlagen über eine fixe jährliche Kapazitätsprämie teilzufinanzieren und die weiteren 

notwendigen Erlöse über eine (obligatorische) Direktvermarktung zu generieren. Die 

Prämie soll zunächst administrativ bestimmt und festgelegt werden, bis sie in noch 

dafür zu entwickelnden Ausschreibungsverfahren wettbewerblich ermittelt werden 

kann. Während im Bürgermodell die Renditen auf Grund geringer Risiken sehr niedrig 

angesetzt werden können, müssten sie im Integrationsmodell auf Grund der Vermark-

tungsrisiken höher ausfallen. Eine fixe Kapazitätsprämie bietet den Anreiz, sämtliche 

Vermarktungsmöglichkeiten auszutesten und praktische Erfahrungen zu sammeln, da 

Anlagenbetreiber durch eine geschickte Vermarktung ihre Rendite erhöhen können. 

In beiden Optionen des Optionenmodells ist eine deutlich differenziertere Standortvergütung 

von Wind-Onshore-Anlagen als gegenwärtig vorzusehen, um in der Vergangenheit be-

obachtbare Überrenditen zu vermeiden. In beiden Optionen werden Anreize geschaffen, den 

EE-Strom optimal zu vermarkten und in das Gesamtsystem zu integrieren, und es besteht 

keine Möglichkeit des Wechsels in die jeweils andere Option, d. h. die Entscheidung für ein 

Modell wird einmal abschließend getroffen. 

Die folgende Abbildung fasst das Optionenmodell auf einen Blick zusammen: 
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Abbildung 2:  Zusammenfassende Übersicht zum Optionenmodell; eigene Darstellung 

A7 Für den Neubau von Wind-, PV- und Wasserkraftanlagen soll es für die Investoren 

eine Wahlmöglichkeit geben, die den unterschiedlichen Risikoeinstellungen und 

Marktkenntnissen Rechnung trägt. Nur so lässt sich eine große Akteursvielfalt erhal-

ten. 

Für kleinere, risikoscheue Investoren mit niedrigen Renditeansprüchen ist das Bür-

germodell optimal und sichert Kontinuität. 

Für professionelle, risikooffene Investoren mit höheren Renditeerwartungen bietet das 

Integrationsmodell die Möglichkeit, sämtliche Vermarktungsmöglichkeiten auszutes-

ten und die Erneuerbaren stärker mit dem restlichen System zu verzahnen. 

 

Finanzierungsmodell für Bioenergieanlagen 

Bioenergieanlagen weisen im Vergleich zu FEE-Anlagen den großen Vorteil der Steuerbar-

keit auf. Deshalb verfolgt das Finanzierungsmodell für dieses Anlagensegment das Ziel, eine 

Flexibilisierung des Anlagenbetriebes anzureizen. Dabei sollen Bioenergieanlagen aus Um-

weltschutzgründen erst dann ihre Flexibilität nutzen, wenn die von konventionellen Kraftwer-

ken ausgeschöpft ist. 

Dies wird erreicht, indem neuen Bioenergieanlagen eine Kombination aus einer fixen Markt- 

und einer fixen Kapazitätsprämie erhalten. Die Höhe der Marktprämie auf jede eingespeiste 
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kWh wird so angesetzt werden, dass die Anlagenbetreibern bei einem Preis, der die Brenn-

stoffkosten konventioneller Kraftwerke gerade nicht mehr deckt, noch einen positiven De-

ckungsbeitrag erzielen. Die Hºhe der Kapazitªtsprªmie in ú/kW wird so abgestimmt, dass sie 

mit der Marktprämie dann einen rentablen Bau von Anlagen ermöglicht. Bei der Berechnung 

ihrer Höhe werden auch Wärmeerlöse und eine mögliche Vermarktung auf Regelenergie-

märkten berücksichtigt 

A8 Die Finanzierung von neuen Bioenergieanlagen muss ihrer Steuerbarkeit Rech-

nung tragen. Eine Kombination aus einer Markt- und einer Kapazitätsprämie reizt die 

Flexibilisierung ihres Anlagenbetriebs an, ohne die notwendige Flexibilisierung der 

konventionellen Kraftwerke zu gefährden. 

 

Finanzierungsmodell für Wind-Offshore 

Um weder die Finanzierung noch die Wirtschaftlichkeit erfolgter Investitionen zu gefährden, 

sollen die zugesagten Vergütungen für Projekte, die bereits in der Planung und Realisierung 

sind, nicht verändert werden. Damit sind diese Projekte anders zu behandeln als noch zu 

entwickelnde Projekte. 

Die Finanzierung neuer Wind-Offshore-Anlagen sollte entsprechend der Option B (Integrati-

onsmodell) mit einer fixen (ex-ante) Kapazitätsprämie abgesichert werden, die in Pay-as-Bid-

Ausschreibungsverfahren ermittelt wird. Eine staatliche zentrale Instanz stellt entwickelte, 

genehmigungsfähige Standorte für die Ausschreibungen zur Verfügung. Die Standorte wer-

den dementsprechend vorentwickelt und mit dem zeitgerechten und passenden Netzan-

schluss unter Investoren in einem Bieterwettbewerb versteigert. An dieser Stelle ist eine en-

ge Abstimmung zwischen zentraler Instanz und den Übertragungsnetzbetreibern sowie dem 

Offshore-Netzentwicklungsplan notwendig, um eine simultane Entwicklung von Anlagen und 

Infrastruktur gewährleisten. Alle Bieter geben verschlossene Gebote ab (Ăsealed auctionñ). 

Die zentrale Instanz wertet alle Gebote aus. Den Zuschlag erhält jeweils das Gebot, das auf 

Basis der im Gebot geforderten jªhrlichen Kapazitªtszahlung (ú/MW) zu den niedrigsten 

spezifischen Refinanzierungskosten in (ct/kWh) führt. Dadurch wird ein Anreiz für Anlagen 

mit möglichst hohen Vollbenutzungsstunden geschaffen. 

In einer vordefinierten angemessenen Bauzeit müssen dann die Investoren ihre Offshore-

Anlagen bauen. Falls es in dieser Zeit zu von den Investoren zu vertretenden Verzögerungen 

kommt, muss eine angemessene Pönale verhängt werden; alternativ können die Vergü-

tungsrechte (Kapazitätsprämie) an einen anderen Projektentwickler weiter veräußert werden. 

A9 Die Finanzierung von Offshore-Windanlagen sollte für zukünftige, noch nicht ver-

gebene Projekte deutlich wettbewerblicher über eine fixe Kapazitätsprämie plus obli-

gatorische Direktvermarktung erfolgen, wobei die Prämie in einem Ausschreibungs-

verfahren zu ermitteln ist. 
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Finanzierungsmodell für Geothermie 

Bei Geothermieanlagen ist der noch nicht ausgereifte Stand der Technik sowie das hohe 

Investitionsrisiko zu beachten. Für hydrothermale Verfahren werden Investitionszuschüsse 

und Bürgschaften als besonders geeignet angesehen, da sie die hohen Investitionsrisiken 

effektiv zu mildern. Für petrothermische Verfahren wird aufgrund der noch erforderlichen 

technischen Entwicklungen und der Umweltrisiken keine Förderung über das EEG vorge-

schlagen. Hier sollten in Einzelprojekten zuerst noch offenen Fragen geklärt werden. 

 

Zusammenfassung der vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle 

Die folgende Übersicht fasst unsere Vorschläge für die Finanzierungsmodelle der unter-

schiedlichen Technologien für den EE-Zubau noch einmal auf einen Blick zusammen: 

Tabelle 2:  Übersicht der Finanzierungsmodelle; eigene Darstellung 

 

 

Juristische Stellungnahme zu den vorgeschlagenen Finanzierungsmodellen 

Die wesentlichen Ergebnisse der unionsrechtlichen Prüfung lassen sich wie folgt zusammen-

fassen: Eine wichtige, allgemeine Erkenntnis ist die, dass der unionsrechtliche Rahmen ins-

besondere im Beihilfenrecht derzeit im Fluss ist und daher zum gegenwärtigen Zeitpunkt 

(Oktober 2013) hierzu keine abschließenden Aussagen möglich sind. Dies gilt insbesondere 

mit Blick auf die laufenden Aktivitäten der EU-Kommission zur beihilferechtlichen Überprü-

fung der besonderen Ausgleichsregelung des EEG; auch ist abzuwarten, ob die in der Kon-

sultation befindlichen neuen Leitlinien zu Umwelt- und Energiebeihilfen, die voraussichtlich 

im ersten Quartal 2014 erlassen werden, mehr Klarheit schaffen werden. Es ist daher rat-
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sam, das Optionenmodell noch einmal anhand der Endfassung dieser neuen beihilferechtli-

chen Leitlinien zu überprüfen. 

Im Einzelnen kommen wir nach unionsrechtlicher Prüfung zu folgenden Ergebnissen: 

 Das Vergütungssystem des EEG stellt nach derzeitiger Sach- und Rechtslage keine 

Beihilfe im Sinne von Art. 107 Abs. 1 AEUV dar. Dies gilt auch für die Besondere 

Ausgleichsregelung gemäß §§ 40 ff. EEG. Dies folgt aus der PreussenElektra-

Entscheidung des EuGH, die auch nach der Essent-Entscheidung des EuGH weiter-

hin gilt. Angesichts der aktuellen Aktivitäten der EU-Kommission zur beihilferechtli-

chen Überprüfung des EEG erscheint in Zukunft allerdings eine andere Beurteilung 

nicht ausgeschlossen. 

 Derzeit lässt sich noch keine rechtssichere Aussage darüber treffen, ob die Verein-

barkeit der EEG-Einspeisevergütung mit den Regelungen des europäischen Primär-

rechts auch dann noch gegeben sein wird, wenn der Anteil von EE-Strom am natio-

nalen Bruttoendenergieverbrauch die verbindlichen Ziele übersteigen sollte. Bei 

Übererfüllung der Ziele wäre der grenzüberschreitende Handel in einem Ausmaß 

eingeschränkt, der mit der Warenverkehrsfreiheit nicht mehr ohne weiteres vereinbar 

wäre. Hier wäre eine europäische Regelung sinnvoll, um den grenzüberschreitenden 

Wettbewerb im Binnenmarkt zu gewährleisten bzw. wettbewerbskonforme Ausnah-

men zu ermöglichen. 

 Das geltende Modell der EEG-Einspeisevergütung verstößt nicht gegen die Waren-

verkehrsfreiheit gemäß Art. 34 AEUV. Selbst wenn man einen Eingriff bejahte, wäre 

dieser nach der derzeitigen Sach- und Rechtslage jedenfalls unter den Gesichtspunk-

ten des Umweltschutzes und des Schutzes der öffentlichen Gesundheit gerechtfer-

tigt, die zu den zwingenden Interessen des Allgemeinwohls gehören. Auch diesbe-

züglich ist aber eine andere Beurteilung in der Zukunft denkbar, sollte sich der EuGH 

neu positionieren. 

 Räumlich differenzierte Einspeisevergütungen sind unionsrechtlich grundsätzlich un-

bedenklich. Konkrete unionsrechtliche Vorgaben hierzu gibt es nicht. Der nationale 

Gesetzgeber hat zu Lenkungs- und Steuerungszwecken einen weiten Gestaltungs-

spielraum; es muss nur der Kreis der von einer Maßnahme Begünstigten sachgerecht 

abgegrenzt sein. Standortdifferenzierte Vergütungssätze müssen transparent und 

sachdienlich sein. Sofern darüber hinaus auch weiterhin die finanziellen Lasten aus 

einer regional differenzierten Förderung über ein bundesweites Ausgleichssystem 

verteilt werden, liegt schon im Grundsatz kein Verstoß gegen das Diskriminierungs-

verbot vor. 

 Rückwirkungen auf die Großhandelspreise in den Nachbarländern, die sich mittelbar 

aus dem deutschen EE-Vergütungssystem ergeben, unterliegen keinen unionsrecht-

lichen Vorgaben; diese Marktwirkungen spielen sich im unregulierten Bereich ab. Hier 

kommt eine (EU-kartell-)rechtliche Prüfung nur in Betracht, wenn konkrete Anhalts-

punkte dafür bestehen, dass einzelne Marktteilnehmer sich am Strommarkt miss-

bräuchlich verhalten; dies ist mit Blick auf die Erzeugung von EE-Strom und seine 

Einspeisung in das deutsche Netz nicht ersichtlich. 

 Der Einsatz von Phasenschiebern zum Erhalt der Systemsicherheit in benachbarten 

Übertragungsnetzen steht sowohl in Einklang mit der Stromhandelsverordnung als 
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auch mit der Warenverkehrsfreiheit. Sofern man einen Eingriff gemäß Art. 34 AEUV 

annehmen würde, wäre dieser im öffentlichen Interesse gerechtfertigt.  

 Nach derzeitiger Sach- und Rechtslage ist die Ausschreibung von Offshore-

Windkraft-Kapazitäten in Deutschland mit dem Unionsrecht vereinbar. Dies gilt unab-

hängig davon, ob für die übrigen Erneuerbaren Energien ein Vergütungsmechanis-

mus mit festen Vergütungssätzen erhalten bliebe. Nach derzeit geltendem nationalen 

Recht wäre ein Ausschreibungsmodell nur unter den engen Voraussetzungen des § 

53 EnWG zulässig, nämlich zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit. Daher 

müsste der nationale Gesetzgeber im deutschen Recht zunächst durch eine vollstän-

dige Umsetzung des Richtlinienrechts die Voraussetzungen für ein Ausschreibungs-

modell schaffen. 

A10 Die vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle für den Ausbau Erneuerbarer Ener-

gien in Deutschland sind vorbehaltlich aktualisierter beihilferechtlicher Prüfungen mit 

dem Recht der Europäischen Union vereinbar. 

 

Schnittstelle Netze: Wechselwirkungen zum EEG 

Neben einem Ausbau der Übertragungsnetze ist ein zum Teil erheblicher Ausbau der 

Verteilnetze in allen Spannungsstufen erforderlich, da an diesen der Großteil der EE-

Anlagen angeschlossen wird. Um deren Ausbau zu reduzieren, können verschiedene Maß-

nahmen (Blindleistungsbereitstellung der Erzeugungsanlage, regelbare Ortsnetztransforma-

toren, steuernder Eingriff bei Verbrauchern und Erzeugern, Abregelung von kurzzeitigen 

Leistungsspitzen) eingesetzt werden. Die bisherigen Anpassungen des Regulierungsrah-

mens greifen dabei deutlich zu kurz. Ziel muss sein, einfache und transparente Regelungen 

für alle Spannungsstufen zu haben, die entsprechend zur Umsetzung der Energiewende 

erforderliche Investitionen sicherstellen. Hierzu ist der Zeitverzug zwischen Investition und 

Erlösrückfluss konsequent zu beseitigen. Der Vorschlag des Wirtschaftsausschusses des 

Bundesrates sollte daher umgesetzt werden.  

Abregelungen, die durch die Netzbetreiber auf Grund von Netzengpässen vorgenommen 

werden müssen, sollten zu einem Teil nicht entschädigt werden, um den EE-Investoren da-

durch Signale für netzoptimale Standorte zu geben. Gleichwohl ist vom Grundsatz her an 

dem Ziel des bedarfsgerechten Netzausbaues fest zu halten, da der Netzausbau in Relation 

zu den Gesamtkosten der Systemtransformation sehr günstig ist. 

Die Netzentgeltsystematik muss weiter entwickelt werden.  

Die wesentlichen zu beachteten Gesichtspunkte, die gleichzeitig auch die Ungeeignetheit der 

gegenwärtigen Systematik begründen, sind folgende: 

 Es ist damit zu rechnen, dass auch im Bereich der Kleinverbraucher zukünftig im ver-

stärkten Maße eine Eigenerzeugung stattfindet. Die aus dem Netz entnommene Leis-

tung und Arbeit wird daher als Schlüssel für die Verteilung der Netzkosten zuneh-

mend ungeeignet, da Eigenerzeuger gleichermaßen wie andere Kunden von der Be-

reitstellung des Netzes profitieren und dessen Kosten überwiegend nicht von der ent-

nommenen Arbeit abhängen. 
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 Die Netzentgelte sollten in einem stärkeren Anteil die Vorhaltung von Kapazität be-

rücksichtigen. Dies kann durch einen höheren Grundpreis oder eine Leistungspreis-

komponente (Netzanschlussleistung) erfolgen. 

 Bei der Ausgestaltung  ist im Detail zu berücksichtigen, dass dies Rückwirkungen auf 

vermiedene Netzentgelte hat. Zur Umsetzung der Netzentgeltsystematik besteht ins-

gesamt noch weiterer Forschungs- und Diskussionsbedarf. 

A11 Der Zeitverzug der Anreizregulierung ist ein Investitionshemmnis beim notwen-

digen Verteilnetzausbau und muss beseitigt werden.  

Alle Netznutzer, also auch Eigenerzeuger, müssen einen kostenverursachungsgerech-

ten Grundpreis oder Leistungspreis für die Vorhaltung der Netzkapazität und Netz-

dienstleistungen zahlen, um kostengrechte Preise für die Netzinfrastruktur zu gewähr-

leisten.  

 

Flexibilitätsoptionen zur Flankierung der EE 

Flexibilitäten zur Ergänzung der Erneuerbaren Energien werden u. a. durch negative Bör-

senpreise angereizt. Eine Dämpfung dieser Preise durch EE-Vermarktung konterkariert die-

ses Signal und sollte daher regulatorisch flankiert werden mit dem Ziel, die Anreize möglichst 

in voller Stärke zu erhalten. Die Abregelung von EE-Anlagen in Überschusssituationen ist 

volkswirtschaftlich sinnvoll. Andererseits wird aber der Anreiz zur Flexibilisierung inflexibler 

Bestandsanlagen reduziert. Daher wird ein Modell zur weiteren Prüfung vorgeschlagen, das 

inflexible Anlagen mit den (negativen) Strompreisen zu pönalisiet. Die Pönale kann anhand 

der bei der Strombörse hinterlegten Angebotskurve hergeleitet werden, in dem der (negative) 

Preis ermittelt wird, der sich bei Markträumung ergeben würde, wenn die EE-Anlagen voll-

ständig eingespeist hätten.  

Durch den weiteren Ausbau der FEE sind erheblich flexiblere konventionelle Kraftwerke als 

in der Vergangenheit erforderlich. Insbesondere ältere Bestandskraftwerke weisen die not-

wendigen Flexibilitätsmerkmale nicht auf und müssen entweder ertüchtigt (Retrofit) oder still-

gelegt und durch neue flexiblere Kraftwerke ersetzt werden. Die Preissignale der Strom-

marktsegmente (insbesondere der Day-Ahead-Markt, der Intraday-Markt sowie die Regel-

energiemärkte) reizen diesen Transformationsprozess grundsätzlich an. Negative Preise 

führen allerdings auch zu einer Erhöhung der EEG-Umlage, so dass ein Zielkonflikt vorliegt. 

Dieser Zielkonflikt wird durch das vorgeschlagene Optionen-Modell weitgehend aufgelöst: 

Einerseits erhält in Option A der ÜNB und in Option B der Direktvermarkter den Anreiz, 

Überschüsse aus EE-Anlagen abzuregeln. Andererseits werden inflexible Kraftwerke, die 

diesen Abregelungsbedarf ursächlich hervorrufen, pönalisiert. Perspektivisch müssen neue 

Flexibilitätsoptionen angereizt werden. Hierzu sind ergänzende Kapazitätsmechanismen 

erforderlich, da die derzeit beobachteten Preissignale eine Investition z.B. in neue hochfle-

xible Erzeugungseinheiten nicht gewährleisten. 

A12 Der weitere Ausbau der EE-Anlagen erfordert einen erheblich flexibleren kon-

ventionellen Kraftwerkspark als derzeit vorhanden. Negative Strompreise reizen den 

Umbau des Kraftwerkssystems an. Ergänzend sind geeignete Kapazitätsmechanismen 

sinnvoll. 
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1 Auftrag und Einordnung der Studie 

Die Bundesregierung verfolgt das Ziel, die Energieversorgung an die Erfordernisse einer 

nachhaltigen Entwicklung anzupassen (s. EEG § 1). Um es zu erreichen, hat sie für ver-

schiedene Teilbereiche der Energieversorgung Zielpfade genannt. Ein wesentliches Ziel for-

dert eine Erhöhung des Anteils der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) auf 

mindestens 35 % des Stromverbrauchs in 2020 und auf 80 % des Stromverbrauchs in 2050.  

Diese Ziele sollen aufgrund der Ressourcensituation in der Stromversorgung in Deutschland 

insbesondere durch einen Ausbau der im Land dezentral vorhandenen fluktuierend einspei-

senden Energiequellen Wind und Sonne erreicht werden. Legt man dies zugrunde, zeichnen 

sich die Konturen des neuen Stromsystems in Deutschland immer klarer ab: Wind und Pho-

tovoltaik sowie in geringerem Umfang Laufwasser werden zu den prägenden Säulen der 

Erzeugung. Diese werden von vielfältigen Flexibilitätsoptionen ergänzt zu einem stabilen, 

bezahlbaren und klimaverträglichen Energiesystem. Wesentliche Aufgaben der Flexibilitäts-

optionen sind erstens das Angleichen der Charakteristiken von Erzeugung und Verbrauch 

und zweitens die Überbrückung kurz-, mittel- und langfristiger Angebotslücken. Damit wird 

die erzeugungsseitige Versorgungssicherheit gewährleistet. Um die netzseitige Versor-

gungssicherheit zu gewährleisten, müssen heute bestimmte Erzeugungsanlagen in Betrieb 

sein (Must-Run-Anlagen), wobei längerfristig der Bedarf an Must-Run-Kapazität durch die 

Flexibilisierung der restlichen Anlagen möglichst klein gehalten werden und mittelfristig auch 

von den Erneuerbaren Energien und anderen (nicht fossilen) Flexibilitätsoptionen gedeckt 

werden sollte. Zudem müssen die Netze entsprechend ausgebaut und die Verantwortlichkei-

ten und Möglichkeiten der Netzbetreiber an die sich wandelnde Erzeugungsstruktur ange-

passt werden. Das Ziel, die Stromerzeugung überwiegend auf Erneuerbare Energien umzu-

stellen, erfordert also einen umfassenden Umbau des Stromsystems.  

Das EEG hat den Ausbau der Erneuerbaren Energien insgesamt sehr befördert. Erfolgsfak-

toren waren insbesondere verlässliche Rahmenbedingungen für die Finanzierung, die eine 

Vielzahl von Akteuren den Marktzutritt erlaubt haben. Andererseits hat der Ausbau zeitweilig 

eine unerwartet hohe Dynamik entfaltet, insbesondere bei der Photovoltaik, die dazu geführt 

hat, dass der Netzausbau nicht im erforderlichen Maße Schritt hielt und durch schnell sin-

kende Herstellungskosten zum Teil Überrenditen erzielt wurden. Gleichzeitig werden aktuell 

aus Anlass der daraus und aus dem Sinken der Börsenpreise resultierenden Entwicklung der 

EEG-Umlage die Kosten des Ausbaus thematisiert. Beides führt zu einer Vielzahl an Vor-

schlägen für eine grundlegende Neugestaltung des Finanzierungsmodells für Erneuerbare 

Energien. Hier werden die Optionen für einen solchen Mechanismus untersucht, wobei im 

Unterschied zu vorliegenden Vorschlägen  

 die Perspektive nicht auf den Ausbau von Erneuerbaren Energien allein beschränkt, 

sondern das gesamte Stromsystem berücksichtigt wird  

 explizit die Frage gestellt wird, wie die nächste EEG-Novellierung gestaltet werden 

soll. Damit erscheint ein Zeithorizont bis etwa Ende des Jahrzehnts als angemessen, 

und es kann das aufgestockte Ausbauziel von 40 %1 des Stromverbrauchs herange-

zogen werden. Aufgrund der Verbrauchsentwicklung in den letzten Jahren wird ein 

gleichbleibender Stromverbrauch zugrunde gelegt. Diese Rahmendaten können ver-

                                                
1
 Diese Aufstockung besteht in einem Angebot von Bundesumweltminister Altmaier vor dem Hintergrund, dass 

das ursprünglich angestrebte Ziel einer 10 prozentigen Stromverbrauchsreduktion wohl nicht erreicht werden 
kann. 
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wendet werden, um erforderliche Flexibilitätsoptionen und Netzmaßnahmen einzu-

schätzen 

 eine ausführliche Abwägung der Vor- und Nachteile der grundlegenden Finanzie-

rungsmodelle erfolgt. Dabei werden konkrete Handlungsmöglichkeiten für (potenziel-

le) EE-Anlagenbetreiber inklusive deren Beteiligungsoptionen an den verschiedenen 

Teilmärkten des Elektrizitätssystems berücksichtigt.  

Ziel ist es, Vorschläge für die anstehende EEG-Novellierung abzuleiten, die zielführend und 

praktikabel sind, gleichwohl die längere Perspektive einer umfassenden Systemtransformati-

on berücksichtigen und zudem im Einklang mit dem EU-Recht stehen. Durch den syste-

misch-konzeptionellen Ansatz kann sowohl überprüft werden, ob der EE-Ausbau netzver-

träglich ist und wie eine Netzverträglichkeit ggf. hergestellt werden kann, als auch, ob genü-

gend Anreize für erforderliche Flexibilitätsoptionen bestehen und wie ggf. wettbewerbliche 

Anreize gegeben werden können. Zudem können Anpassungserfordernisse bestehender 

Strommärkte abgeleitet werden. 

Ziel der Studie ist es nicht, eine unmittelbare gesetzliche Umsetzung zu ermöglichen. Zwar 

werden die aus unserer Sicht wesentlichen Eckpunkte der EEG-Novellierung abgeleitet und 

begründet, aber Detailfragen müssen noch offen bleiben und können in der bis zur Novellie-

rung verbleibenden Zeit diskutiert werden.  

Eine Parametrisierung der vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle konnte im Rahmen der 

Studie nicht vorgenommen werden. Modellgestützte Szenarienanalysen mit dem Ziel, Aus-

wirkungen der vorgeschlagenen Änderungen quantitativ abzuschätzen, mussten ebenfalls 

unterbleiben. Insbesondere Netzsimulationen waren in diesem Projekt nicht möglich; gerade 

zu Netzfragen, aber auch zu Flexibilitätsoptionen, fließen Erfahrungen aus anderweitig 

durchgeführten eigenen Analysen ein. 

Das Vorgehen sowie der Aufbau der Arbeit sind in der folgenden Abbildung skizziert. Im Ka-

pitel 2 werden unter ĂKontext der Diskussionñ die Rahmenbedingungen auf den Strommªrk-

ten und die Implikationen des Ausbauziels auf die künftige zu erwartende Zusammensetzung 

der EE-Technologien dargestellt. Die Ergebnisse werden verwendet, um im Kapitel 3 die 

Notwendigkeit von Finanzierungsmodellen zu begründen und die grundlegenden Alternati-

ven zu diskutieren. Dabei werden allgemeine Charakteristika dieser Modelle untersucht und 

nach dort ebenfalls vorgestellten Kriterien bewertet. In Kapitel 4 werden die verschiedenen 

Märkte des Stromsystems und ihre Interdependenzen dargestellt und etwa erforderliche Än-

derungen der Rahmenbedingungen diskutiert. Die Ergebnisse zu den grundsätzlichen Ei-

genschaften von Finanzierungsmodellen, die Charakteristika der Strommärkte sowie der 

quantitative Rahmen für den EE-Ausbau werden verwendet, um in Kapitel 5 Vorschläge für 

die Eckpfeiler des novellierten EEG abzuleiten. Dabei werden 

 auf Basis der Charakteristika der Strommärkte Fragen der Direktvermarktung vertieft 

betrachtet 

 die allgemeinen Charakteristika der Finanzierungsmodelle herangezogen und tech-

nikbezogen vertieft.  

Die Ergebnisse sowie der Rahmen des Ausbaus der fluktuierenden Erneuerbaren Energien 

(FEE) gehen in die Untersuchungen von Netzfragen (Kapitel 6) und Flexibilitätsoptionen 

(Kapitel 7) ein. Dort wird geprüft, ob der EE-Ausbau unter gegebenen Rahmenbedingungen 

netzkompatibel ist bzw. hinreichend Anreize bestehen, die erforderlichen Flexibilitätsoptionen 
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aufzubauen. Sofern das nicht der Fall ist, werden Ansätze entwickelt, wie dem abzuhelfen 

ist.  

Kapitel 8 behandelt zwei auch in der gegenwärtigen Kostendiskussion wichtige Themen, die 

weitgehend unabhängig von den sonstigen Themen entschieden werden können: Die Frage, 

wie Eigenverbrauchsregelungen wirken und welche Alternativen hier möglich sind, sowie die 

Wirkung und Einschätzung der allgemeinen Ausgleichsregelung, also der unter bestimmten 

Voraussetzungen gewährten Reduktion der EEG-Umlage für Unternehmen. In Kapitel 9 

schließlich erfolgt eine juristische Prüfung der Kompatibilität der Vorschläge mit dem europä-

ischen und dem nationalen Recht. 

 

Abbildung 3:  Struktur des Berichts; eigene Darstellung 
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2 Zum Kontext der Diskussion über die Ausgestaltung des 

künftigen Stromsystems 

2.1 Zielsystem der Bundesregierung und FEE-Dominanz 

Der angestrebte Umbau des Energieversorgungssystems erfolgt mit dem Ziel der ĂSicher-

stellung einer zuverlässigen, wirtschaftlichen und umweltverträglichen Energieversorgungñ 

(Bundesregierung 2010, S. 3). Als Folge des durch den Menschen induzierten Klimawandels 

wurden internationale Klimaschutzziele vereinbart und in nationale Zielsetzungen übersetzt. 

Die Reaktorkatastrophe in Fukushima führte zu einer Neubewertung der Risiken der Atom-

energie und letztlich zu einem vorzeitig geplanten Ausstieg in Deutschland. Darüber hinaus 

droht durch die derzeit hohe Importabhängigkeit Deutschlands von endlichen fossilen Res-

sourcen langfristig ein Versorgungsproblem. Als Konsequenz legte sich die Bundesregierung 

mit dem Energiekonzept von 2010 auf Erneuerbare Energien als tragende Säule der zukünf-

tigen Energieversorgung fest. Besonders hervorzuheben ist das Stromsystem, welches auf-

grund seines hohen Anteils am gesamten bundesdeutschen Energieverbrauch einen zentra-

len Baustein der Energiewende darstellt. 

Die konkreten Ziele hinsichtlich des Beitrags der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Ener-

gien sind im Erneuerbaren Energien Gesetz (EEG) verankert: Demnach sieht das EEG 2012 

vor, dass der Anteil Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung mindestens auf 35 % 

bis 2020, 50 % bis 2030, 65 % bis 2040 und 80 % bis 2050 erhöht werden soll (EEG 2012: 

§ 1 Abs. 2). Mit seinem ĂVerfahrensvorschlag zur Neuregelung des EEGñ vom 11.10.2012 

hat Bundesumweltminister Peter Altmaier (Altmaier 2012, S. 3) angekündigt, dieses Ziel auf 

40 % anheben zu wollen. 

Vor dem Hintergrund der in Deutschland vorhandenen EE-Potenziale und der bisherigen 

Entwicklung zeichnen sich bereits heute die Konturen des neuen Stromsystems in Deutsch-

land ab: Im Zentrum werden die fluktuierenden Erneuerbaren Energien (FEE) Windkraft und 

Photovoltaik (PV) stehen. Ein weiteres wichtiges Segment ist die Stromerzeugung aus Kraft-

Wärme-Kopplung (die hier auf die Nutzung der Biomasse beschränkt bleibt). Für die sehr 

hohe Bedeutung von Windkraft und PV gibt es aus heutiger Sicht eine Vielzahl guter Gründe: 

 Im Gegensatz zu anderen Ländern mit hohen EE-Anteilen ist das Potenzial an Hydro- 

und Bioenergie für eine annähernde Vollversorgung in Deutschland nicht ausrei-

chend. Die umfassende Nutzung von Windkraft und PV hingegen ist geeignet, einen 

erheblichen Beitrag zur deutschen Stromversorgung zu leisten. 

 Anlagen zur Erzeugung von Strom aus Wind und Sonne haben in den vergangenen 

Jahren sehr hohe Kostendegressionen erreicht. Nach gut begründeten Prognosen 

wird sich diese Degression weiterhin über einen längeren Zeitraum fortsetzen (Neij 

2008). Demnach werden Windkraft und PV die günstigsten Stromerzeugungstechno-

logien überhaupt sein. 

 Der dezentrale Charakter von Windkraft- und PV-Anlagen hat zu einer hohen 

Akteursvielfalt unter den Projektierern und Betreibern geführt. Unter Marktmachtge-

sichtspunkten sind ein breiter energiewirtschaftlicher Mittelstand und eine hohe 

Akteursvielfalt positiv zu beurteilen, um liquide Märkte und einen fairen Wettbewerb 

um die günstigsten Projekte zu gewährleisten. 
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 Erneuerbare Energien genießen in der Bevölkerung eine allgemein hohe Akzeptanz. 

Die Möglichkeit einer direkten finanziellen Beteiligung an Bau und Betrieb der Anla-

gen kann diese noch weiter verbessern.  

Da die Stromerzeugung aus Wind und Sonne vom natürlichen Dargebot abhängt, ist offen-

sichtlich, dass sie von steuerbaren Flexibilitätsoptionen flankiert werden muss. Der grundle-

gende Umbau der Erzeugungsstrukturen definiert die Rationalität des Stromsystems neu; die 

noch von der Zeit vor der Liberalisierung geprägte Struktur der deutschen Energiewirtschaft 

steht demnach erneut vor großen Veränderungen. Damit die FEE-Anlagen ihren angedach-

ten Platz im Zentrum des künftigen Stromsystems einnehmen können, ist eine Weiterent-

wicklung dieses Systems nötig. Mit steigendem Anteil der FEE-Anlagen müssen diese tech-

nisch und wirtschaftlich schrittweise und vollständig in das System integriert werden. Dabei 

müssen die Teilmärkte und die nicht wettbewerblichen Bereiche derart weiterentwickelt wer-

den, dass die FEE-Anlagen neben der Stromproduktion auch schrittweise die erforderlichen 

Systemdienstleistungen für eine sichere Versorgung übernehmen können, soweit dies tech-

nisch-wirtschaftlich sinnvoll ist. Damit einhergehend ist zu erwarten, dass sich neue Akteure 

und Institutionen bilden werden. 

 

2.2 Zum Zusammenhang von Systemtransformation, Systeminteg-

ration und Marktintegration 

In der wissenschaftlichen Literatur2 und in der gesellschaftlichen Diskussion3 zur Energie-

wende und zur Weiterentwicklung des EEG werden häufig die Begriffe Systemtransformati-

on, Systemintegration und Marktintegration verwendet, mitunter allerdings relativ unpräzise 

und zum Teil widersprüchlich. Diese Begriffe werden auch in der vorliegenden Studie ver-

wendet; sie sollen daher im Folgenden geklärt werden. 

Das Energiesystem muss langfristig dem Ziel einer nachhaltigen Entwicklung genügen.4 Der 

Energieverbrauch soll daher nach den Zielen der Bundesregierung reduziert und überwie-

gend durch Erneuerbare Energien abgedeckt werden.5 Die Systemtransformation kann be-

grifflich präzisiert werden als der Prozess dieser grundlegenden und langfristigen Umgestal-

tung des gesamten Energiesystems. Dieser Begriff soll zugleich verdeutlichen, dass es nicht 

um eine bloße Weiterentwicklung des bestehenden Systems geht, sondern um eine Anpas-

sung des Systems an die Rationalität der dargebotsabhängigen FEE und die damit verbun-

denen weitgehenden Veränderungen. 

Mit Systemintegration der Erneuerbaren Energien wird begrifflich die Gesamtheit der Maß-

nahmen gebündelt, die zum einen dazu beitragen, einen ständig steigenden Anteil Erneuer-

barer Energien in das Stromsystem aufzunehmen, und zum anderen den System- und damit 

den Integrationsrahmen sukzessive um die Bereiche Wärme und Verkehr erweitern. 

                                                
2
 Z. B. Enervis/BET (2013), Kopp et al. (2012), Hirschhausen (2011).  

3
 Z. B.: http://www.bmu.de/themen/klima-energie/energiewende/strommarkt/marktintegration/, http://www.bee-

ev.de/BEE-im-Dialog/Plattform-Systemtransformation/Plattform-Systemtransformation.php oder 
http://www.vku.de/energie/energieerzeugung/erneuerbare-energien/plattform-erneuerbare-energien-diskutiert-
eeg-reform.html. 
4
 S. z. B. § 1 Satz 1 EEG. 

5
 Der Primärenergieverbrauch soll bis 2050 um 50 % und der Stromverbrauch um 25 % sinken. Der Bruttoend-

energieverbrauch bzw. der Bruttostromverbrauch sollen dann zu 60 % bzw. 80 % durch Erneuerbare Energien 
bereitgestellt werden. (s. http://www.bmu.de/themen/klima-energie/energiewende/beschluesse-und-
massnahmen/). 
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Die Systemintegration umfasst damit insbesondere: 

 ein technisch-wirtschaftlich optimales Zusammenspiel von fluktuierenden Erneuerba-

ren Energien als tragende Säule mit den erforderlichen Flexibilitätsoptionen auf der 

Nachfrageseite, der konventionellen Erzeugungsseite (inklusive der KWK) sowie von 

Speichern  

 die Flexibilisierung des bestehenden Kraftwerksparks und der Nachfrage, um der 

Fluktuation der Einspeisung von Wind und Sonne Rechnung zu tragen 

 den Um- und Ausbau der Netze sowohl im Übertragungs- als auch im 

Verteilnetzbereich inklusive einer neuen Aufgabenverteilung zwischen Übertragungs- 

und Verteilnetzbetreibern zur Absicherung der Systemsicherheit 

 die Erbringung von Systemdienstleistungen durch Erneuerbare Energien und damit 

die sukzessive Ablösung der fossilen und nuklearen Anlagen, die hier bislang die ent-

scheidende Rolle spielen 

 eine engere Verzahnung von Strom-, Wärme- und Verkehrssektor durch gemeinsame 

Speicherlösungen und Netzoptimierungen. 

Die verschiedenen genannten Änderungen sind dabei voneinander abhängig und müssen 

daher integriert gedacht und realisiert werden. Diese Definition von Systemintegration geht 

weit über bspw. die von Gawel/Purkus (2012) hinaus, die darunter lediglich verstehen, Ăé 

die EEé stärker in die Netzstabilisierung einzubinden und (sie) é in höherem Maße Sys-

temdienstleistungen erbringen (zu lassen)ñ (S. 3f.). Letztlich steckt hinter unserer breiten 

Definition die Auffassung, dass die Systemtransformation es erforderlich macht, alle Sys-

temelemente zu einem integrierten, auf die tragende Rolle der FEE ausgerichteten Gesamt-

system zusammen zu fügen.  

Die Marktintegration der Erneuerbaren Energien verfolgt das Ziel, den Zutritt der EE zu den 

unterschiedlichen Teilmärkten des Stromsektors, insbesondere zu den Großhandels- und 

Regelenergiemärkten, und eine entsprechende Anpassung der jeweiligen Regelwerke zu 

gewährleisten. Mit einer Marktintegration wird das Ziel verbunden, Wettbewerb als Entde-

ckungsverfahren zu nutzen, um durch Preissignale eine effiziente Allokation von Ressourcen 

zu erreichen. Aus der volkswirtschaftlichen Theorie ist dieser Ansatz nachvollziehbar. Dabei 

steht der Leitgedanke im Vordergrund, dass die Koordination einer Vielzahl von Erzeu-

gungsanlagen zur Deckung der Nachfrage am effizientesten über Strompreissignale gewähr-

leistet werden kann, soweit die Märkte liquide und eine hinreichende Anzahl von Akteuren 

beteiligt sind. Inwieweit oder unter welchen Bedingungen gegenwärtig eine Marktintegration 

eine auch langfristig optimale Allokation von Ressourcen im System verspricht, ist näher zu 

untersuchen. Dabei sind erstens die Eigenschaften verschiedener EE-Techniken, deren ge-

genwärtiger Entwicklungsstand sowie die Kosten- und Akteursstruktur zu beachten. Zweitens 

sind die noch aus der Monopolversorgung herrührenden Strukturen und bestehenden Ver-

zerrungen auf den Strommärkten zu berücksichtigen (s. dazu Abschnitt 2.3). Drittens sind 

Auswirkungen durch den bestehenden Einspeisevorrang der EE-Anlagen zu berücksichti-

gen, die zu Überproduktion (mehr Einspeisung als Nachfrage) und in der Folge zu negativen 

Börsenstrompreisen führen können.  

Die folgende Abbildung differenziert die unterschiedlichen Begriffe mit Hilfe ihrer dominieren-

den Charakteristika. 
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Abbildung 4:   Zur Differenzierung der Begriffe Markt- und Systemintegration sowie System-
transformation; eigene Darstellung 

 

2.3 Aktuelle Verzerrungen der Rahmenbedingungen für die 

Strommärkte 
Bei der Diskussion um eine stärkere Marktintegration der Erneuerbaren Energien stellt sich 

die Frage, welche Verzerrungen aufgrund der Marktstrukturen auf den bestehenden Strom-

märkten existieren und ob dadurch die angestrebte Systemtransformation in Tempo und Um-

fang beeinträchtigt wird. 

Die Umwandlung von fossilen und atomaren Brennstoffen in elektrische Energie ist mit vielen 

negativen externen Effekten verbunden (Tabelle 1). Im Gegensatz hierzu ist die Stromerzeu-

gung aus EE mit sehr geringen externen Effekten verbunden, die sich überwiegend aus dem 

Energieeinsatz zur Herstellung der Anlagen ergeben (Krewitt/Schlomann 2006). 
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Tabelle 3:   Negative externe Effekte beim Einsatz fossiler und atomarer Brennstoffe zur 
Stromerzeugung (vgl. Krewitt/Schlomann 2006, Peterson 2011); eigene Dar-
stellung  

 

Mit dem europäischen Emissionshandel wurde ein Instrument geschaffen, um die externen 

Kosten der Klimaauswirkungen zu internalisieren. Aufgrund von Anrechnung von Emissi-

onsminderungen außerhalb Europas sowie des krisenbedingten Wirtschaftseinbruchs der 

vergangenen Jahre haben die Zertifikatpreise inzwischen ein derart niedriges Niveau er-

reicht, dass das Instrument derzeit eine zu geringe emissionsmindernde Steuerungswirkung 

für den Brennstoffeinsatz bei der Stromerzeugung besitzt. Zudem werden weitere Umwelt-

auswirkungen wie Gesundheitsschäden durch sonstige Luftschadstoffe, Schäden in Ökosys-

temen oder der Flächenverbrauch durch Abbau der Ressourcen durch das Instrument aktuell 

nicht adressiert (vgl. Lehmann und Gawel 2013). Der europäische Emissionshandel stellt 

dennoch ein wichtiges umweltpolitisches Instrument dar, jedoch kann dieses aufgrund der 

genannten konzeptionellen Beschränkungen und strukturellen Schwächen nicht seine ge-

wünschte Wirkung entfalten. Zudem sind durch ihn bei Weitem nicht alle negativen Effekte 

der Stromerzeugung aus fossilen Ressourcen adressiert. 

Die Nutzung atomarer Brennstoffe zur Umwandlung in elektrische Energie ist nicht mit dem 

Ausstoß von Klimagasen verbunden und wird daher nicht vom Emissionshandel erfasst. Zur 

Internalisierung der aufgeführten negativen externen Effekte existiert kein Instrument, folglich 

werden diese von der Gesellschaft getragen.6 Die Folgekosten von Endlagerung oder eines 

größeren Unfalls sowie die Versicherungskosten, die nur zu einem Bruchteil von den Kraft-

werksbetreibern getragen werden (vgl. Peterson 2011), finden sich demnach nicht in den 

Stromerzeugungskosten und somit auch nicht in den Angebotspreisen auf den Strommärk-

ten wieder. Wäre dies der Fall, würden sich einer Abschätzung zufolge die variablen Erzeu-

gungskosten von Atomstrom vervielfachen (vgl. Schröder et al. 2013, S. 32 ff.). 

                                                
6
 Die Einführung der Kernbrennstoffsteuer in 2011 wurde mit Verweis auf die Sanierungskosten der Schachtanla-

ge Asse II begründet. Die Höhe der Steuer ist jedoch sehr gering im Vergleich zu den übrigen Lagerkosten und 
steht derzeit noch auf dem rechtlichen Prüfstand. 
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Eine stärkere Marktintegration der EE bedeutet, wie ausgeführt, eine zunehmende Teilnah-

me an den Strommärkten. Hierbei ist zu beachten, dass die Kraftwerksstruktur7 im deutschen 

Stromsektor durch die Zeit vor der Liberalisierung geprägt ist und die Anbieterstruktur durch 

den unmittelbar mit der Liberalisierung einsetzenden Konzentrationsprozess. Aktuell kontrol-

lieren die vier größten Energieversorger (RWE, E.ON, Vattenfall, EnBW) in der Summe 68 % 

aller konventionellen Stromerzeugungskapazitäten in Deutschland mehrheitlich, wobei RWE 

und E.ON jeweils 21 % besitzen. Zusätzlich sind die vier größten Versorger an weiteren 6,3 

% der gesamten installierten konventionellen Leistung mit weniger als 50 % beteiligt (Mono-

polkommission 2013, S. 71 ff.). 

Eine aktuelle Untersuchung der Monopolkommission (2013, S. 80 ff.) verwendet den Resi-

dual Supply Index (RSI)8  als Marktmachtindikator auf dem deutschen Strommarkt. Dieser 

Analyse zur Folge hat sich die wettbewerbliche Situation in 2012 gegenüber den Ergebnis-

sen einer Untersuchung des Bundeskartellamtes (2011) für die Jahre 2007 und 2008 ver-

bessert. Die Unterscheidung in vier Szenarien und verschiedene Schwellenwerte zeigen 

jedoch die Abhängigkeit der Ergebnisse von der unterschiedlichen Berücksichtigung der Im-

portkapazität, der Industriekraftwerke sowie der Zuordnung von Kraftwerkskapazitäten. Im 

Hauptszenario wurden unter Berücksichtigung aller nach der Dominanzmethode zugeordne-

ten Kraftwerkskapazitäten und der Importkapazität nur sehr geringe Möglichkeiten zur 

Marktmachtausübung festgestellt. In einem Szenario ohne Berücksichtigung der Importkapa-

zität kam die Monopolkommission zu dem Ergebnis, dass ein deutlich höheres Potenzial 

vorliegt, was aber noch unter dem Niveau liegt, dass zuvor vom Bundeskartellamt (2011) 

festgestellt wurde. 

Insgesamt nimmt die Monopolkommission (2013) aufgrund der Ergebnisse an, dass im Jahr 

2012 nur geringe Möglichkeiten zur Marktmachtausübung bestanden, wobei die Ergebnisse 

stark abhängig von den Szenarioannahmen sind und deren Interpretation von der Festle-

gung der Schwellenwerte bestimmt wird. Zudem sind die konzeptionellen Beschränkungen 

des RSI als Indikator zu beachten, da dieser ausschließlich allein auf die Kapazität eines 

Unternehmens im Verhältnis zur gesamten Kapazität und der gesamten Nachfrage innerhalb 

eines definierten Markts abzielt. Werden ausschließlich die Spitzenlaststunden betrachtet, da 

diese besonders anfällig für möglichen Marktmissbrauch sind, erhöht sich allein nach der 

Berechnung des RSI das Potenzial zur Marktmachtausübung (vgl. Monopolkommission 

2013, S. 85). Das deutet darauf hin, dass zumindest in bestimmten Situationen Marktmacht 

bedeutsam sein kann. Ob z. B. in Spitzenlastzeiten Kapazitäten zurückgehalten wurden, 

wurde von der Monopolkommission nicht untersucht. Da die Monopolkommission das fakti-

sche Verhalten der Marktteilnehmer nicht betrachtet hat, ist ein Ausnutzen von gerade auch 

temporärer Marktmacht nicht auszuschließen. Darüber hinaus existieren weitere Faktoren 

auf die Möglichkeit zur Ausübung von Marktmacht, wie z. B. die Kraftwerksparkzusammen-

setzung der betrachteten Unternehmen oder die Elastizität der Nachfrage (vgl. Bundeskar-

tellamt 2011, S. 106 ff.), die von der Monopolkommission nicht unmittelbar in ihre Markt-

machtanalyse einbezogen wurden. Zudem hat die Monopolkommission Regelenergiemärkte 

nicht eigens untersucht, da sie diese nicht als vom Großhandel getrennte Märkte auffasst. 

Diese Marktabgrenzung ist umstritten, da zumindest im Sekundärregel- und Primärregel-

                                                
7
 Die Kapitalkosten von Kraftwerken, die nach der Liberalisierung noch lange Zeit und größtenteils auch gegen-

wärtig noch laufen, wurden vor der Liberalisierung im Regime der Strompreisregulierung bezahlt. Dadurch ent-
standen Kraftwerkseigent¿mern durch die Liberalisierung erhebliche zusªtzliche Einnahmen (Ăstranded benefitsñ). 
8
 Für ein bestimmtes Unternehmen i wird der RSI wie folgt berechnet:  

Siehe Monopolkommission (2013, S. 77 ff.) für eine weiterführende Beschreibung und Diskussion. 
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markt aufgrund der Präqualifikationserfordernisse erhebliche Markteintrittsbarrieren existie-

ren. Inwieweit auf diesen Märkten Marktmacht vorliegt und genutzt wird, bleibt demnach of-

fen. 

Aufgrund der Unvollständigkeit und Unsicherheiten vorliegender Untersuchungen, der beo-

bachteten Marktstruktur und der Möglichkeiten von Marktmanipulationen ist die Anregung 

der Monopolkommission, den Großhandelsmarkt weiter zu beobachten, nachzuvollziehen. 

Angesichts dessen ist auch die Umsetzung der EU-Verordnungen REMIT (Regulation on 

wholesale Energy Market Integrity and Transparency) und EMIR (European Market Infrast-

ructure Regulation) mit der einhergehenden Einrichtung einer Markttransparenzstelle zu be-

grüßen. Durch die entsprechende Datensammlung und eine stärkere Kooperation der Ener-

giemarktaufsichtsbehörden ist eine verbesserte Überwachung der Energiegroßhandelsmärk-

te mit einem Augenmerk auf die Ausübung von Marktmacht und auf Handelsmanipulationen 

zu erwarten. 

 

2.4 Exkurs: Zur Bedeutung und Entwicklung des Strompreises und 

der EEG-Umlage 

Seit einiger Zeit ist in der öffentlichen Diskussion von maßgeblichen politischen Akteuren 

ganz oder teilweise folgende Argumentation zu finden: Es werden stark steigende Strom-

preise ï mitunter gar eine ĂStrompreisexplosionñ ï konstatiert, die mit den steigenden Kosten 

des Ausbaus Erneuerbarer Energien im Strombereich begründet werden. Für diese Kosten 

wiederum wird auf die EEG-Umlage verwiesen. Der Anstieg der Strompreise soll dann durch 

eine Reform des EEG begrenzt werden, da steigende Strompreise die Wettbewerbsfähigkeit 

von Unternehmen beeinträchtigten und von Haushalten nicht getragen werden können.9  

Dieser skizzierte Gedankengang wird im Folgenden näher betrachtet. Dabei wird zuerst die 

Bedeutung der EEG-Umlage diskutiert, also die Frage, inwieweit die EEG-Umlage die Kos-

ten des Ausbaus Erneuerbarer Energien widerspiegelt. Im Zusammenhang damit wird die 

Entwicklung der Großhandels(Börsen)preise betrachtet, die eine Grundlage für die Diskussi-

on der Endkundenpreise ist. Anschließend wird die Stromverbraucherseite getrennt nach 

Industrie-/Gewerbe- und Haushaltskunden thematisiert, wobei jeweils die Frage gestellt wird, 

wie sich die Preise entwickelt haben und inwieweit Preisänderungen von den Endverbrau-

chern getragen werden können. 

Zur EEG-Umlage 

Mitunter findet sich der Begriff Ă(EEG-)Differenzkostenñ10, womit die Differenz zwischen Aus-

zahlungen an Anlagenbetreiber entsprechend EEG und Einnahmen aus der Vermarktung 

des EE-Stroms (zuzüglich von z. B. Vermarktungs- und Verwaltungskosten) gemeint ist. Dies 

                                                
9
 Ganz oder teilweise ist diese Argumentation zu finden z. B. unter http://www.fdp.de/Aktuelle-Meldungen-aus-

der-Bundespartei/543c185/index.html?id=19040&suche=FDP%20Bundespartei, 
http://www.fdp.de/files/1463/Flugblatt_Strompreisbremse.pdf, 
http://www.wirtschaftsrat.de/wirtschaftsrat.nsf/id/energiepolitik-de?open&ccm=000200010076, 
http://www.bdi.eu/Statements_17870.htm. S. auch die Zusammenstellung in DUK (2013, S. 4 ff.). 
10

 S. z. B. http://www.bmu.de/fileadmin/bmu-import/files/pdfs/allgemein/application 
/pdf/eeg_2012_informationen_faq_bf.pdf, Energy Brainpool (August 2013, S. 8 ff.). Dort wird aber deutlich be-
nannt, was mit Differenzkosten in dem Kontext gemeint ist und genauer ausgeführt, wie sie geschätzt werden, die 
EEG-Umlage auf deren Basis ermittelt wird und ein Ausgleich der Differenz zwischen Ex-ante-Schätzung und Ex-
post-Ergebnis erfolgt. In diesem Abschnitt wird eine vereinfachte Darstellung gewählt, um auf grundsätzliche 
Fragen zu fokussieren.  
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ist missverständlich, da der Begriff den Eindruck erwecken kann, als würden die Zusatzkos-

ten des EE-Ausbaus im Vergleich zu einem unterbleibenden Ausbau ausgewiesen. Ein um-

fassender Vergleich aus ökonomischer Sicht würde hingegen eine Kosten-Nutzen-Analyse 

erfordern, wie sie z. B. in ISI et al. (2012) versucht wird. Dort sind z. B. auch makroökonomi-

sche Effekte und Verteilungseffekte genannt. Verengt man den Blick auf das Stromsystem, 

so ist die dortige Wirkkategorie Ăsystemanalytische Effekteñ relevant. Dabei wªren dann auch 

monetarisierte vermiedene externe Effekte zu berücksichtigen. Ohne diese wiederum ge-

langt man zu eingepreisten Effekten des Stromsystems, die neben Erzeugung auch z. B. 

Unterschiede der Netzkosten berücksichtigen. Bei einem ausschließlichen Vergleich der Er-

zeugungskosten sind die Stromgestehungskosten eines langfristigen Ausbaupfads Erneuer-

barer Energien mit denjenigen eines alternativen Szenarios zu vergleichen, wie es z. B. DLR 

et al. (2012, S. 222 ff.) erlªutern und tun und was dort als Ăsystemanalytische Differenzkos-

tenñ bezeichnet wird.11 Die Zahlungen an EEG-Anlagenbetreiber entsprechen nun zwar den 

über die Zeit und Technologien summierten Stromgestehungskosten ï also Vollkosten, die 

man auch als langfristige Grenzkosten auffassen kann ï der EEG-Anlagen12, wobei die 

Stromgestehungskosten i. d. R. im Zeitverlauf sinken. Die zur Ermittlung der ĂEEG-

Differenzkostenñ von diesen Zahlungen abgezogenen Erlºse resultieren jedoch aus der 

Vermarktung der EEG-Einspeisung an Spotmärkten, deren Preise i. d. R. durch kurzfristige 

variable Kosten bestimmt werden (bei Annahme unelastischer Last). Es werden also über 

einen längeren Zeitraum summierte langfristige und über die Zeit sinkende Grenzkosten 

ausgewählter Erzeugungsanlagen mit kurzfristigen Grenzkosten der gesamten Stromerzeu-

gung verglichen. Dies ist ein schwierig zu interpretierender Vergleich, da implizit unterschied-

liche Kostenkonzepte und v. a. eine Aggregation über zeitlich variable Stromgestehungskos-

ten verwendet werden. Die sogenannten ĂEEG-Differenzkostenñ kºnnen demnach nicht als 

Zusatzkosten für den Ausbau Erneuerbarer Energien interpretiert werden.  

Zudem steigt die Hºhe dieser ĂEEG-Differenzkostenñ mit sinkenden Bºrsenpreisen, die wie-

derum u. a. tendenziell von der EE-Erzeugung gesenkt werden (ĂMerit-Order-Effektñ).13 Ein 

Indiz für die Wirkung mag eine Betrachtung der Day-Ahead-Preise geben. In der Abbildung 

unten sind die Jahresdurchschnitte des Phelix-Base-Preises angegeben. Nach einem deutli-

chen Anstieg 2005, der mit der Einführung des CO2-Zertifikat-Handels einherging, deren 

Preis dann 2007 fiel, stiegen die Preise in 2008 durch steigende Primärenergieträgerpreise 

stark an und gingen in Folge der Wirtschaftskrise zurück. Am aktuellen Rand sind sinkende 

Preise zu beobachten, zu denen der Merit-Order-Effekt gemeinsam mit anderen Einflüssen 

wie sinkenden CO2-Zertifikat-Preisen beigetragen haben dürfte. Der EE-Ausbau dürfte also 

zu einem Sinken der Großhandelspreise beigetragen haben und über diesen Mechanismus 

tendenziell zu einem Sinken der Endkundenpreise. 

                                                
11

 S. auch Löschel et al. (2012, S. 93 ff.), wo auch darauf verwiesen wird, dass man für die Berechnung von Diffe-
renzkosten ein kontrafaktisches Szenario ï ohne EE-Ausbau ï benötigt.  
12

 Zur Vereinfachung wird hier allein eine Einspeisevergütung besprochen und gegenwärtige genutzte Direktver-
marktungsoptionen, für die grundsätzlich analog argumentiert werden kann, werden nicht explizit berücksichtigt. 
13

 Schätzungen des Merit-Order-Effekts sind mit erheblichen Unsicherheiten verbunden (Löschel et al. 2012, 
S. 97 f). Um einen Anhaltspunkt über die mögliche Größenordnung zu geben, sei auf eine Schätzung von 
2,8 Mrd. ú f¿r das Jahr 2010 verwiesen (ISI et al., 2012). 2012 lag der Merit-Order-Effekt bei rund 1 ct/kWh (Öko-
Institut 2013, S. 18). 
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Abbildung 5:  Entwicklung des jahresdurchschnittlichen Phelix-Base-Preises (nominal)14; 
Daten: EPEX, eigene Berechnung; *: für 2013 wurde der Durchschnitt vom 
01.01. bis 31.08. verwendet) 

Die  ĂEEG-Differenzkostenñ geben aber den Zahlungsstrom an, der von den Verbrauchern 

unmittelbar erhoben und an die EEG-Anlagenbetreiber ausgezahlt wird.15 Erhoben werden 

die Differenzkosten als Aufschlag auf den Stromverbrauch (EEG-Umlage). Dabei werden 

stromintensive Unternehmen und Eigenverbrauch ausgenommen, wodurch 2012 diese Ver-

braucher um rund 4,3 Mrd. ú entlastet wurden (DUH 2013, S. 24) und von dem restlichen 

Verbrauch entsprechend mehr eingenommen werden musste. Dadurch erhöhte sich die 

EEG-Umlage für andere Verbraucher im Jahr 2012 um 0,63 ct/kWh.16 Die Höhe der EEG-

Umlage, die in Stromrechnungen den Verbrauchern ausgewiesen wird, zeigt demnach zwar 

die Zahlungen, die an EEG-Anlagenbetreiber fließen, mit Differenzkosten haben sie aller-

dings kaum mehr zu tun. Auch weil der EE-Ausbau preissenkend auf die Großhandelspreise 

wirkt und die Kostenkomponenten EEG-Umlage und Strombeschaffungskosten schon des-

halb nicht unabhängig, sondern tendenziell negativ korreliert sind.17  

Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass 

 die ĂEEG-Differenzkostenñ kein MaÇ f¿r Mehrkosten des EE-Ausbaus sind, da hier 

systemanalytische Differenzkosten heranzuziehen wären. Eine Kosten-Nutzen-

Abwägung des EE-Ausbaus müsste darüber hinaus weitere Effekte berücksichtigen 

 die EEG-Umlage ein ungeeigneter Indikator der spezifischen Ausbaukosten ist, da 

Ausnahmeregelungen den Wert zusätzlich verzerren  

                                                
14

 Zu sinkenden Terminmarktpreisen s. Kapitel 3.1. 
15

 F¿r das Jahr 2013 wurde ein Volumen von 20,4 Mrd. ú prognostiziert. 
16

 Zu Näherem s. Kapitel 8.2. 
17

 Im Weiteren wird nicht mehr jeweils extra auf diesen Zusammenhang der Strompreiskomponenten hingewie-
sen. 
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 der EE-Ausbau u. a. zu dem Sinken der Großhandelspreise am aktuellen Rand bei-

getragen haben dürfte.  

Industriekunden 

Industrie- und Gewerbekunden zahlen insbesondere je nach Spannungsebene des An-

schlusses, Jahresverbrauch und Verbrauchscharakteristika höchst unterschiedliche Strom-

preise. Verstärkt wird dies durch vielfältige Vergünstigungen, die das Netzentgelt, die Kon-

zessionsabgabe, die Stromsteuer, die KWK-Umlage und die EEG-Umlage betreffen kön-

nen.18  

Um die Bedeutung der Strompreise für die Industrie einzuschätzen, wird als erstes die Be-

deutung der Stromkosten für die Gesamtkosten betrachtet. Als Maß kann der Energiekos-

tenanteil19 am Bruttoproduktionswert dienen. Die Verteilung der Anteile nach Wirtschafts-

zweigen des Bergbaus und verarbeitenden Gewerbes zeigt die folgende Abbildung. Rund 

53 % der Wirtschaftszweige haben einen Energiekostenanteil von weniger als 2 % und rund 

80 % haben einen Anteil von unter 4 %. Der Kostenanteil ist demnach für die meisten Wirt-

schaftszweige so gering, dass Erhöhungen der Strompreise auch im kleinen zweistelligen 

Prozentbereich keine entscheidenden wirtschaftlichen Probleme erwarten lassen. Insbeson-

dere ist für einen Großteil der Branchen damit auch nicht davon auszugehen, dass Strom-

preise die internationale Standortwahl maßgeblich beeinflussen.  

 

                                                
18

 S. hierzu z. B. die Übersicht in DUH (2013, S. 21 ff.). 
19

 Energiekosten werden verwendet, da Daten für den Stromkostenanteil in der entsprechenden Auflösung nicht 
vorliegen. Der Stromkostenanteil ist also nie größer als die verwendeten Anteile. 
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Abbildung 6:   Anteil der Energiekosten am Bruttoproduktionswert der Wirtschaftszweige des 
verarbeitenden Gewerbes und des Bergbaus 201120; Daten: Statistisches 
Bundesamt. Eigene Berechnung und Darstellung 

Je nach Abgrenzung industrieller Großkunden sind deren Strompreise seit 2008 gestiegen21 

oder leicht gesunken22. DUH (2013, dort Abb. 4) zeigt, dass die Preise für industrielle Mittel-

spannungskunden am aktuellen Rand den niedrigsten Wert seit Mitte 2005 erreicht haben. 

Die Entwicklung der Strompreise für Gewerbe- und Industriekunden ist demnach nicht ein-

heitlich und hängt vom konkreten Verbrauchsfall ab. 

Betrachtet man die Strompreise für industrielle Großverbraucher im internationalen Ver-

gleich, ist aktuell auch keine relative Verteuerung des Stroms zu beobachten (s. z. B. DUH 

2013, S. 16 ff. oder Matthes, Juni 2013, S. 3). Eine Verschlechterung der Wettbewerbsposi-

tion in den letzten Jahren ist für industrielle Großverbraucher nicht zu erkennen. Sie könnten 

aufgrund des Merit-Order-Effektes in Verbindung mit den Vergünstigungen auch durch nied-

rigere Strompreise vom EE-Ausbau profitieren.   

Zusammenfassend lässt sich sagen: 

 Energiekostendaten deuten darauf hin, dass steigende Strompreise für den Großteil 

der Wirtschaftszweige die Kosten nur wenig beeinflussen. 

 Allerdings sind Branchen und Unternehmen zu finden, die einen merklich überdurch-

schnittlichen Anteil aufweisen dürften. Inwieweit sie auch im internationalen Wettbe-

werb stehen und steigende Strompreise tatsächlich ihre Wettbewerbsfähigkeit merk-

lich beeinflussen, erfordert umfangreiche eigenständige Untersuchungen, die hier 

nicht durchgeführt werden können. 

 Für industrielle Großverbraucher sind keine Indizien für im Vergleich zum europäi-

schen Ausland steigende Strompreise zu beobachten.  

Haushalte 

Die Entwicklungen der realen Energieträgerpreise für Haushalte seit 1991 sind in der Abbil-

dung unten dargestellt. Nach einem überwiegend leichten Rückgang in den 90er-Jahren ï 

außer bei festen Brennstoffen ï ist seit Anfang der 2000er-Jahre ein deutlicher Anstieg für 

alle Energieträger zu verzeichnen. Der Strompreis ist also tatsächlich merklich gestiegen. 

Eine Diskussion zur Bezahlbarkeit von Energie für Haushalte kann allerdings nicht auf Strom 

verengt werden, da auch die Preise anderer Energieträger für Haushalte entsprechend ge-

stiegen sind. Insbesondere dann nicht, wenn berücksichtigt wird, dass für Haushalte z. B. 

2010 rund 40 % ihrer Ausgaben für Energie auf Kraftstoffe entfielen, knapp 28 % auf Strom 

und der Rest auf andere Energieträger23, wobei sich der Rest im einzelnen Haushalt je nach 

Art der Warmwasser- und Wärmeerzeugung auf einen einzelnen Energieträger konzentrie-

ren kann. 

                                                
20

 Verwendet wurden grundsätzlich 4-Steller nach WZ2008; sofern keine Daten auf Ebene der 4-Steller vorlagen, 
wurden 3- oder 2-Steller verwendet. Dadurch resultierte eine Unterscheidung von 227 Wirtschaftszweigen.  
21

 S. BMWi (2013, Tabelle 29a). 
22

 S. EWI (2012, Abbildung 2). 
23

 Diese Aufteilung soll eine Orientierung ermöglichen. Aufgrund der in der Abbildung zu sehenden jährlichen 
Schwankungen der Energieträgerpreise sind auch aktuellere Zahlen nicht als akkurater aufzufassen. Die Zahlen 
sind aus den aktuellen Daten des Statistischen Bundesamtes zur Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung, Kon-
sumausgaben der Haushalte nach Verwendungszweck berechnet.   
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Abbildung 7:   Entwicklung der realen Energieträgerpreise für Haushalte (Werte 2010 auf 1 
normiert); Daten: Statistisches Bundesamt, eigene Berechnung 

Die Treiber des Strompreisanstiegs kann man anhand der Zusammensetzungen der Strom-

preise für Haushalte nach einzelnen Komponenten isolieren, wie sie z. B. in Bundesnetz-

agentur (2012, S. 141) und mit aktuellem Rand und detaillierter Auflistung von Abgaben und 

Steuern in Energy Brainpool (März 2013, S. 4)24 zu finden sind. Aus Energy Brainpool ist 

ersichtlich, dass die Kosten für Erzeugung, Transport, Vertrieb von 2009 bis 2010 ï wie die 

meisten anderen Komponenten ï konstant geblieben und die EEG-Umlage sowie die Mehr-

wertsteuer gestiegen sind. Der Anstieg der EEG-Umlage ist also am aktuellen Rand tatsäch-

lich bedeutend. Bundesnetzagentur (2012, S. 141) spaltet die Kosten für Erzeugung, Trans-

port und Vertrieb weiter auf in ĂNetzentgeltñ sowie ĂErzeugung und Vertrieb (inklusive Mar-

ge)ñ. Wªhrend die Netzentgelte von 2006 (7,40 ct/kWh) bis 2009 (5,80 ct/kWh) leicht sanken 

und am aktuellen Rand wieder leicht steigen, stiegen die Kosten von ĂErzeugung und Ver-

trieb (inklusive Marge)ñ von 4,49 ct/kWh (2006) auf 8,36 ct/kWh (2009) und blieben seitdem 

etwa konstant. Sofern man nicht von deutlich steigenden Vertriebskosten ausgeht, wurde der 

Rückgang der Börsenpreise demnach nicht an die Haushaltskunden weitergegeben. Energy 

Brainpool (März 2013, S. 8) macht darauf aufmerksam, dass langfristig ausgelegte Beschaf-

fungsstrategien der Vertriebe zu einer verzögerten Anpassung der Beschaffungskosten an 

Börsenpreisentwicklungen führen können, da die Beschaffung i. d. R. 1ï3 Jahre vor Liefe-

rung durchgeführt wird. Falls das zutrifft, ist ein Rückgang dieser Komponente in unmittelba-

rer Zukunft zu erwarten. 

Inwieweit Haushaltskunden eine Erhöhung der Strompreise tragen können, hängt von dem 

Anteil ihrer Konsumausgaben ab, der auf Strom entfällt. Dieser Anteil lag 2010 nach der 

Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung bei rund 2,3 %.25 Selbst ein sehr erheblicher Anstieg 

des Strompreises für Haushalte führt bei gleichbleibender Verbrauchsmenge demnach zu 

                                                
24

 Die weitere Ausführung verwendet nominale Preise. Eine weiter zurückreichende Darstellung in wieder etwas 
anderer Aufteilung bietet GWS (2013, S. 6). 
25

 Nach Auswertung der letzten Einkommens- und Verbrauchsstichprobe 2008 lag er bei 2,6 % (s. GWS 2013, 
S. 7 f.). 
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relativ geringfügigen Wirkungen auf die Konsummöglichkeiten. Deshalb ist nicht zu sehen, 

dass ein durchschnittlicher Haushalt tatsächlich durch steigende Strompreise in finanzielle 

Bedrängnis gerät. Z. B. steigt der Anteil an Ausgaben für Strom an den Konsumausgaben 

nach GWS (2013, S. 8, 10 u. 14) bei einem Anstieg der Umlage auf 6,867 ct/kWh in 2015 

nur von 2,6 % (im Jahr 2008) auf 3,15 %. Für einen durchschnittlichen Haushalt ist dies kei-

ne hohe Belastung, zumal es sich um eine eher hohe Schätzung handeln dürfte, da dort der 

Anteil der Stromausgaben an den Konsumausgaben nach EVS verwendet wird, der über 

dem nach der Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung liegt. 

Nun kann eingewandt werden, dass aber Haushalte mit relativ geringem Einkommen we-

sentlich stärker belastet werden als ein durchschnittlicher Haushalt. Um dies zu untersuchen, 

kann z. B. eine Rechnung mit einer Umlage von 5 ct/kWh für 2013 des IdW (2012, S. 17) 

herangezogen werden. Die prozentuale Belastung des Äquivalenzeinkommens durch diese 

Umlage liegt für Durchschnittshaushalte im untersten Einkommensdezil bei 1,48 %, im 

zweitniedrigsten Einkommensdezil bei 0,96 % und im drittniedrigsten Einkommensdezil bei 

0,79 %. Darüber sinkt der Anteil mit steigendem Einkommen von 0,69 % auf 0,30 %. Inso-

fern dürfte ein Ansteigen der Umlage zumindest für diese Haushalte kaum merkliche Real-

einkommensverluste erzeugen. Die weiteren Analysen in IdW (2012) nach Haushaltstypen 

zeigen, dass insbesondere Alleinerziehende und allein lebende Rentner stärker betroffen 

sind.26 Eine leicht regressive Wirkung einer Strompreiserhöhung kann also festgestellt wer-

den. Will man diese abfedern, sollten Maßnahmen entwickelt werden, die zielgerichtet die 

einkommensschwachen betroffenen Haushalte unterstützen. Eine allgemeine Entlastung der 

Haushalte erscheint nicht erforderlich. 

Fazit 

 Selbst wenn man von externen Kosten absieht, deren Reduktion durch den EE-

Ausbau erreicht wird, sind die ĂEEG-Differenzkostenñ ein wenig geeigneter Indikator 

für die systemanalytischen Differenzkosten des EE-Ausbaus, da sie auf einem Ver-

gleich aktueller kurzfristiger Grenzkosten mit einer Summe aus über die Zeit variablen 

Vollkosten beruht. 

 Die EEG-Umlage ist als Anhaltspunkt für Differenzkosten aufgrund erheblicher Be-

günstigungen einzelner Verbrauchergruppen noch schlechter geeignet. 

 Die sinkenden Börsenpreise am aktuellen Rand dürften auch durch den Ausbau Er-

neuerbarer Energien bewirkt sein. 

 Für industrielle Großverbraucher ist kein Anstieg der Strompreise im internationalen 

Vergleich zu erkennen.  

 Die Strompreise für Haushaltskunden sind im letzten Jahrzehnt gestiegen. Der An-

stieg bewegt sich dabei für Haushaltskunden im Rahmen der Preiserhöhungen für 

andere Energieträger. 

 Die Anteile der Stromkosten an den Verbrauchsausgaben der Haushalte und an den 

Bruttoproduktionswerten deuten darauf hin, dass Strompreisanstiege auch im kleinen 

zweistelligen Prozentbereich nur geringfügige Auswirkungen haben. 

 Bei den Haushalten könnten für die Haushalte mit sehr niedrigen Einkommen (z. B. 

die 10ï20 % einkommensschwächsten) aufgrund der degressiven Wirkung von 

                                                
26

 GWS (2013) verwendet andere Haushaltstypen und nicht das Äquivalenzeinkommen und kann damit für eine 
vertiefende Analyse der besonders betroffenen Haushalte herangezogen werden. 
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Strompreiserhöhungen und des geringen disponiblen Einkommens kompensatorische 

Maßnahmen erwogen werden. 

 Einzelne Branchen und Unternehmen können erheblich höhere Stromkostenanteile 

aufweisen. Sofern sie in starkem internationalen Wettbewerb stehen, können Ver-

günstigungen sinnvoll sein. 
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3 Finanzierungsmodelle für Erneuerbare Energien 

3.1 Notwendigkeit 

Der Ausbau von Erneuerbaren Energien erfordert Investitionen. Ein Investor wird dann eine 

Investition tätigen, wenn die Investition zzgl. einer dem Risiko entsprechenden Prämie min-

destens die Rendite vergleichbarer Anlagen erreicht.  

In einem vereinfachten Modell lassen sich die Investitionskosten von FEE-Anlagen in ú/kW 

darstellen und die Erlöse als gleichbleibende Annuität.27 Bei einem Zins von 6 %28 und einer 

Laufzeit von 20 Jahren ergeben sich entsprechend der durchschnittlichen Vollbenutzungs-

stunden von 966 für PV29 und 2.500  für Windenergie an ertragreichen Standorten die nach-

folgenden Investitionskosten-Erlös-Relationen. Hieraus kann abgeleitet werden, bei welchen 

Investitionskosten je kW welcher Betrag je kWh erwirtschaftet werden muss, damit sich die 

Investition refinanziert bzw. rentabel ist (s. folgende Abbildung).  

 

Abbildung 8:   Relation Investitionskosten und Erlöse; eigene Darstellung 

Liegt das Investitionskosten-Erlös-Paar oberhalb der jeweiligen Gerade (PV und Wind-

Onshore), wird dies bei der vorliegenden Kapitalverzinsungsanforderung keine Investitions-

bereitschaft hervorrufen. Liegt das Paar darunter, erscheint aus Investorensicht die Investiti-

on vorteilhaft. Indifferenz bzgl. der Investitionsentscheidung wird durch Paare auf der Gera-

den angezeigt. Im Ergebnis müssen bspw. für eine Solaranlage mit Investitionskosten von 

rund 1.300 ú/kW mindestens durchschnittlich ¿ber 20 Jahre 12 ct/kWh erwirtschaftet werden. 

Im Rahmen der Investitionsentscheidung müssen für diese Betrachtung bei teilweiser oder 

voller Marktintegration Erwartungen für den resultierenden Marktpreis in der Erlösperiode 

gebildet werden.  

3.1.1 Erlöse von FEE-Anlagen 

Für die Investitionsentscheidung maßgeblich ist die Erlösprognose. Diese basiert, sofern 

kein Finanzierungsmechanismus existiert, auf dem (potenziellen) Wert des Stromes durch 

Veräußerung auf den einzelnen Märkten, potenziellen Erlösen aus der Bereitstellung von 

Systemdienstleistungen oder ersparten Aufwendungen durch Eigenverbrauch. 

                                                
27

 Weitere Kosten sind für die Argumentation in diesem Abschnitt nicht entscheidend und bleiben daher unbe-
rücksichtigt. 
28

 Als Mischzins für Eigen- und Fremdkapital. 
29

 Entsprechend (ÜNB 2013). 
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Erlösbeitrag Eigenverbrauch 

Wird der Strom eigenverbraucht, so werden derzeit nicht nur die reinen Stromerzeugungs-

kosten eingespart, sondern auch alle an den Strombezug geknüpften Steuern, Abgaben, 

Umlagen und Entgelte. Es handelt sich somit um einen indirekten Finanzierungsmechanis-

mus, der zwar nicht auf einem EE-Finanzierungsmechanismus beruht, aber bspw. aus dem 

Bundeshaushalt (StromStG), den kommunalen Haushalten (Konzessionsabgabe) oder von 

den sonstigen Letztverbrauchern (Netzentgelte) bezahlt werden muss, da dort Minderein-

nahmen kompensiert werden müssen. Eigenverbrauch ist somit als Refinanzierungsmecha-

nismus aufzufassen, der in dieser Form jedoch keine langfristig verlässliche Basis für ein 

Investitionskalkül darstellt (s. dazu auch Kapitel 8.1). Für PV-Anlagen könnte dieser einen 

signifikanten Erlösbeitrag ausmachen, sodass dessen Vernachlässigung im weiteren Verlauf 

eine eher konservative Betrachtung darstellt. 

Erlösbeitrag Terminvermarktung 

Erste Analysen zeigen, dass sich durch geeignete Vermarktungsstrategien, die auf dem em-

pirisch zu beobachtenden Aufschlag zwischen Terminpreisen und Spotpreisen aufbauen, für 

FEE-Anlagen ein im Mittel höherer Erlös als bei einer reinen Spotvermarktung erzielen lässt 

(Monate und Quartalsnotierungen werden im Schnitt höher notiert als die resultierenden 

Spotpreise der Lieferperiode).30 Dieser Erlös ist jedoch nicht sicher, sondern unterliegt vorher 

nicht exakt bestimmbaren Schwankungen, da die Spotpreise ex-ante unsicher sind und so-

mit auch die Differenz zu den kurzlaufenden Terminpreisen.  

Erlösbeitrag Regelenergievermarktung 

Die Bereitstellung von Regelleistungen im derzeitigen Regelenergiemarktdesign kann eben-

falls keine verlässliche Basis für Erlöse darstellen, da das heutige Marktvolumen unter 4 % 

der FEE-Vergütungen liegt und damit wenig zu den Erlösen beitragen kann.  

Die obigen Erlöspotenziale werden in der weiteren Diskussion nicht weiter betrachtet, um 

eine Fokussierung auf die momentane Haupterlöskomponente in Form des Spotmarktes für 

FEE-Anlagen zu ermöglichen und um den Sachverhalt möglichst transparent und einfach 

darzustellen. 

Erlösbeitrag Spotvermarktung 

Die erforderlichen Erlöse müssen somit in erster Linie durch den Verkauf von Arbeit am 

Spotmarkt erzielt werden. Dabei sind für FEE-Anlagen sowohl der durchschnittliche Strom-

preis als auch der relative Marktwert zu beachten. Da FEE dargebotsabhängig erzeugen, 

bestimmt sich der Marktwert als Verhältnis der resultierenden dargebotsabhängigen Erlöse 

zum durchschnittlichen Preis. Im Gegensatz zu steuerbaren Erzeugungstechnologien kön-

nen FEE-Anlagen den Marktwert nicht durch eine Verschiebung der Erzeugung beeinflus-

sen, allenfalls durch die Verwendung von Speichern. 

                                                
30

 Interne Analysen von BET zeigen: Um von diesen im Mittel höheren Terminpreisen zu profitieren, muss zu-
nächst eine stundenscharfe Langfristprognose der FEE erstellt werden. Dieser Prognoselastgang wird dann in die 
verfügbaren Terminprodukte zerlegt und zu deren Preisen verkauft. Die verbleibende Residualposition wird später 
dann am Spotmarkt glattgestellt.  
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Die mittelfristige Markterwartung hinsichtlich der zukünftigen durchschnittlichen Großhan-

delspreise (Spotmarkt) spiegelt sich in der Entwicklung der Futures wider.31  

Folgende Abbildung zeigt die Entwicklung der Liquidationspreise (Settlement) der Jahres-

Base-Futures für Lieferungen in Deutschland, jeweils Mitte September. 

 

Abbildung 9:   Entwicklung Settlement Jahres-Future Phelix Base; eigene Darstellung, Da-
ten: EEX 

Die Entwicklung der Jahres-Futures macht deutlich, dass die Erwartungen an die zukünftigen 

Strompreise seit 2006 hohen Schwankungen unterlegen sind und sich in den letzten Jahren 

deutlich reduziert haben. Ging man im Jahr 2011 noch davon aus, dass der Strompreis 2014 

um die 56 ú/MWh liegen w¿rde, lag die Erwartung an den durchschnittlichen Strompreis f¿r 

2014 im September 2013 nur noch bei rund 40 ú/MWh.  

Hauptursachen dieses Preisverfalls sind neben dem Verfall der CO2-Preise und dem durch 

die europäische Wirtschaftskrise verursachten Nachfrageeinbruch in den Nachbarländern 

auch der in Deutschland deutliche Zubau der regenerativen Erzeugungskapazitäten und der 

damit nicht synchron verlaufende Abbau der thermischen Erzeugungskapazitäten. In Summe 

führte dies zu einem Marktzustand mit aktuellen Überkapazitäten. 

Neben dem durchschnittlichen Marktpreis sind für die Bewertung zukünftiger Markterlöse der 

relative Marktwert und dessen Entwicklung von wesentlicher Relevanz, um die energieträ-

gerspezifischen Erlöse abzuschätzen. 

Die Entwicklung der relativen Marktwerte von 2011 bis 08/2013 zeigt Abbildung 10.32 

                                                
31

 Zwar zeigen einzelne langfristige Szenarien steigende Preise, jedoch lässt die Bandbreite keine hinreichend 
sichere Erlösprognose aus Investorensicht zu. Wohingegen der derzeitige Ausblick auf die Entwicklung der 
nächsten 5 Jahre keine Steigerung der Großhandelspreise erwarten lässt. 
32

 Die Berechnung der Marktwerte erfolgte ohne Berücksichtigung des unterjährigen Zubaus. 
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Abbildung 10:   Relative Marktwerte FEE; eigene Darstellung, Daten: EEX 

Wie man sieht, ist der relative Marktwert ï insbesondere von Solarenergie ï aufgrund des 

hohen Zubaus (seit Ende 2010 über 20 GW) deutlich rückläufig und lag für 2013 bereits un-

ter 100 % des durchschnittlichen (Base-)Preises. In dieser Berechnung ist aber noch nicht 

das Winterhalbjahr integriert, in dem i. d. R. ein höherer relativer Marktwert als im Sommer 

zu beobachten ist. Der relative Marktwert von Windenergie ist ebenfalls rückläufig. Die Ent-

wicklung des Marktwertes verläuft aufgrund des Merit-Order-Effektes umgekehrt proportional 

zum Zubau, da die FEE dann den Strompreis besonders senken, wenn sie viel einspeisen. 

Abbildung 11 zeigt die Preise am Day-Ahead-Markt und die jeweilige Produktion von Wind- 

bzw. Solarstrom in Deutschland. 

    

Abbildung 11:   Scatterplot Einspeisung FEE und Spotpreis 01 bis 08/2013; eigene Darstel-
lung, Daten: EEX 

Zur Abhängigkeit von Marktwert und installierter Gesamtleistung der Energieträger vgl. auch 

Kopp et al. (2012), Hirth (2013). Die zukünftige Entwicklung dieses Effektes wird insbesonde-

re abhängen von der Entwicklung der Elastizität der Nachfrage und der installierten Spei-

cherkapazität sowie dem Grad an Überkapazitäten konventioneller Erzeugung im Markt. 

Für die Abschätzung der Erlösstrukturen einer Investition in FEE-Anlagen bedeutet dies, 

dass aktuell f¿r Solarstrom 40 ú/MWh * 95 % = 38 ú/MWh sowie f¿r Windenergie 40 ú/MWh 

* (knapp) 90 % = 36 ú/MWh bei optimistischen, nicht mehr fallenden Marktwerten erlºst wer-

den könnten.  
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Auch wenn die Stromgroßhandelspreise steigen, führt dies erst dann zu höheren Erlösen, 

wenn die Steigerung stärker ausfällt, als der relative Marktwert von FEE mit zunehmendem 

Ausbau sinkt.  

Aus dem obigen vereinfachten Modell ergibt sich, dass eine Investition zu Erlösen aus Ver-

marktung nach obigen Preisen erst ab Investitionskosten von kleiner 450 ú/kW f¿r Solar bzw. 

900 ú/kW f¿r Windenergie rentabel ist.  

Investitionskosten von FEE-Anlagen 

Laut BSW (2013) lagen die Investitionskosten für Solaranlagen bis 10 kWp im zweiten Quar-

tal 2013 bei ca. 1.700 ú/kW.33 Berücksichtigt man, dass die Investitionskosten für Solaranla-

gen einer Lernkurve folgen (Wirth 2013), so ist davon auszugehen, dass sich die Kosten 

zwar verringern, sich jedoch zeitnah nicht mal ansatzweise den aus der Erlösabschätzung 

ergebenden 450 ú/kW annähern werden.34 

Die Investitionskosten für Windanlagen mit 2.500 Vbh liegen mit 1.400 ú/kW (Kost et al. 

2012) ebenfalls deutlich ¿ber den 900 ú/kW, die nach obiger Erlösabschätzung notwendig 

wären, um eine Investition aus heutiger Sicht zu tätigen, wenn eine Refinanzierung aus-

schließlich über den Markt erfolgen muss. 

3.1.2 Folgen für die Investition bei einer reinen Refinanzierung über den Markt 

Das Modell für die Investitionsentscheidung zeigt die Abhängigkeit zwischen Investitionskos-

ten je kW und Erlösen je kWh, die notwendig sind, damit FEE-Anlagen errichtet werden bzw. 

sich die Investition rentiert. Für die beiden FEE-Technologien zeigt sich ein differenziertes 

Bild: 

Photovoltaik 

Die derzeitigen Aussichten hinsichtlich der potenziellen prognostizierbaren Vermarktungser-

löse auf der einen Seite, sowie die Investitionskosten auf der anderen Seite lassen selbst bei 

Erwartung eines anziehenden Großhandelspreises keine zukünftige rentable Investition in 

PV-Anlagen zu, sofern Erlöse allein durch Vermarktung entstehen. 

Wind-Onshore 

Bei Investitionskosten von 1400 ú/MWh kann bei aktuellem Preisniveau von 40 ú/MWh be-

reits eine Refinanzierungsquote von 74 %35 ohne Berücksichtigung weiterer Erlöspotenziale, 

aber auch ohne Berücksichtigung weiterer Kostenbestandteile, wie bspw. Marktanbindungs- 

und Wartungskosten, sowie ggf. notwendiger Risikoaufschläge36 erreicht werden. Es ist ak-

tuell nicht erkennbar, dass alle Erlöskomponenten in Summe ausreichen werden, um bei 

                                                
33

 Die Vergütung für Kleinanlagen im 2. Quartal 2013 lag im Mittel bei 15,35 ct/kWh. Das vereinfachte Modell 
liefert ca. 15 ct/kWh. 
34

 Allein die reinen GroÇhandelsodulpreise betragen im September 2013 580ú/kWp f¿r Kristallin, China 
(pvXchange 2013). 
35

 Bei einem Zins von 6 % und einer Laufzeit von 20 Jahren ergibt sich ein Annuitätenfaktor (ANF) von 0,087185. 
Mit einer konstanten Vollbenutzungsstundendauer von 2.500h p.a. und Erlºsen von 40 ú/MWh * 0,9 (optimis-
tischster Marktwert Wind), also 36 ú/MWh, ergibt sich mit (2.500 h * 0,036 ct/kWh)/ANF eine R¿ckzahlung von 
rund 1.032 ú/kW. Die Refinanzierungsquote betrªgt somit 1.032/1.400 = 74 %. Dabei ist jedoch zu beachten, 
dass zusätzliche, noch zu berücksichtigende Kosten wie Marktanbindung, Wartung etc. die Refinanzierungsquote 
absinken lassen. 
36

 Aufgrund der Dargebotsabhªngigkeit, die durch Ăstarkeñ und Ăschwacheñ Jahre den Barwert der R¿ckzahlung 
beeinflussen, oder auch der Entwicklung der Strompreise sowie der Marktwertentwicklung. 
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aktueller Unsicherheit bzgl. der zukünftigen Erlöse eine Investitionsbereitschaft bei reiner 

Marktvergütung zu erreichen.  

Da auf absehbare Zeit nicht ersichtlich ist, dass sich die Investitionen in FEE-Anlagen aus 

Investorensicht sicher refinanzieren können, müssen ï um dennoch einen Ausbau zu errei-

chen ï durch Finanzierungsmechanismen entweder die Erlöse entsprechend den Investiti-

onskosten angehoben oder die Investitionskosten unter Berücksichtigung der zu erwarten-

den Erlöse übernommen werden. 

 

3.2 Bewertung der grundlegenden Modelle zur Finanzierung von 

EE-Anlagen 

In diesem Kapitel werden die grundlegenden Finanzierungsmodelle, die gegenwärtig in der 

öffentlichen Diskussion sind, behandelt. Dabei werden diese zuerst mikroökonomisch auf 

Basis der im volkswirtschaftlichen Kontext allgemein verwendeten Kriterien untersucht. Da-

mit wird ein unmittelbarer Vergleich mit anderen volkswirtschaftlichen Untersuchungen er-

möglicht. Anschließend werden weitere Kriterien für die Bewertung herangezogen. In einem 

ersten Abschnitt werden die Kriterien zuvor vorgestellt. 

Auch wenn es im Zuge der Bewertung nicht explizit ausgeführt wird, ist zu beachten, dass 

verschiedene Finanzierungsmechanismen innerhalb einer Neugestaltung eines Regenera-

tivwirtschaftsgesetzes auch nebeneinander ï z. B. für verschiedene Technologien, Leis-

tungsklassen oder als Option, wie im gegenwärtigen EEG ï eingesetzt werden können. D. h. 

es ist in diesem Abschnitt keine Entscheidung für das beste Modell erforderlich und möglich. 

Inhalte der folgenden Kriteriendiskussion werden dann auch in der späteren Detailuntersu-

chung, bei der konkrete Handlungsoptionen der Akteure und verschiedene Technologien 

betrachtet werden, herangezogen, um dort dann Vorschläge abzuleiten. 

3.2.1 Übersicht über die Kriterien 

Die Kriterien wurden aus einer Literaturübersicht zusammengestellt37, wobei versucht wurde 

die mitunter unterschiedlichen Begrifflichkeiten zusammenzuführen. Zur Übersicht werden 

sie nach Sachbereich in vier Kriteriengruppen gegliedert: 

 Technisch-ökologisch 

 Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit 

 Gesellschaftliche Einbettung 

 Ökonomische Eigenschaften/Wirkungen 

Die folgende Tabelle gibt eine Übersicht über die Kriterien.38 Ihr jeweiliger Gehalt wird nun 

geordnet nach Kriteriengruppen kurz dargelegt. 

                                                
37

 Z. B. Langniß et al. (2007), Diekmann, J. (2008), Öko-Institut et al. (2001), Springmann, J.-P. (2006).  
38

 Eine Rangordnung oder Gewichtung der Kriterien wird nicht gegeben. Sie werden im weiteren Verlauf (insb. 
Kapitel 5) der Untersuchung argumentativ abgewogen und begründen dann eine Diversifizierung der Finanzie-
rungsmechanismen. 
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Tabelle 4:  Übersicht der Kriterien; eigene Darstellung 

 

3.2.1.1 Technisch-ökologische Kriterien 

Die technisch-ökologischen Kriterien umfassen Effektivität, Versorgungssicherheit und Um-

weltwirkungen und Ressourcenschonung: 

 Effektivität bedeutet, dass die EE-Ausbauziele möglichst genau erreicht werden. 

 Versorgungssicherheit beinhaltet erzeugungs- und netzseitige Versorgungssicherheit. 

Erzeugungsseitige Versorgungssicherheit ist erfüllt, wenn die Stromnachfrage zu je-

der Zeit durch die Stromerzeugung gedeckt werden kann. Netzseitige Versorgungssi-

cherheit bedeutet eine Stabilität des Netzbetriebs. 

 Unter Umweltwirkung und Ressourcenschonung fallen alle die Umwelt betreffenden 

Ziele. In der Energieversorgung kommt den Treibhausgasemissionen eine besondere 

Bedeutung zu. Unter Ressourcenschonung wird fossilen Energieressourcen ein be-

sonderes Augenmerk geschenkt. In der Literatur werden aber vielfältige andere zu 

beachtende Indikatoren genannt.39  

3.2.1.2 Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit 

Unter Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit werden juristische und verwaltungstechnische Kriterien 

vereint: 

 Konformität fordert, dass die Regelung mit übergeordnetem Recht, insbesondere EU-

Recht, vereinbar sein soll. Da das übergeordnete Recht nicht als flexibel anzusehen 

ist, ist ohne Erfüllung von Konformität eine schnelle Umsetzung nur schwer vorstell-

bar. 

                                                
39

 S. z. B. Löschl et al. (2012). 
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 Kontinuität fordert, dass ein Ausbau ohne zeitliche Unterbrechung und für die Investo-

ren möglichst vorhersehbar fortgesetzt wird. Dadurch kann ein Aufbau und eine Ent-

wicklung von Technologie und Organisationen erreicht werden, was Investitionen er-

fordert, die ohne eine Kontinuität nicht erfolgen. Zudem kann ein Stop-and-go ge-

wünschte dynamische Entwicklungen, wie Lerneffekte, verhindern. 

 Flexibilität: Da langfristige Planungen notwendigerweise auf unsicheren Annahmen 

über zukünftige Entwicklungen aufbauen, ist es wichtig, auf unerwartete Entwicklun-

gen oder neue Erkenntnisse reagieren und Refinanzierungsinstrumente anpassen zu 

können.  

 Praktikabilität erfordert eine Widerspruchsfreiheit und innere Konsistenz einer Rege-

lung sowie deren Verständlichkeit für die Akteure. Den mit der Umsetzung Betrauten 

sowie den Akteuren müssen auch die erforderlichen Informationen vorliegen. Ebenso 

sollte eine Kontrolle der Umsetzung möglich und eine Evaluation beherrschbar sein. 

Generell wird Praktikabilität durch eine Einfachheit von Regelungen gefördert.  

3.2.1.3 Gesellschaftliche Einbettung 

Gesellschaftliche Einbettung enthält psychologisch oder soziologisch relevante Kriterien: 

 Unter Akzeptanz wird hier sowohl eine generelle gesellschaftliche Zustimmung zum 

Finanzierungsmechanismus als auch eine lokale Zustimmung zu jeweiligen Investiti-

onsvorhaben potenzieller Betreiber verstanden. Dabei sind die Interessen verschie-

dener Gruppen ï z. B. unmittelbar Beteiligter wie Netzbetreiber, Anlagenbetreiber, 

oder verschiedener NGO ï zu beachten, darüber hinaus sind aber auch Gerechtig-

keitsvorstellungen relevant. 

 Unmittelbare Partizipation: Sie ist umzusetzen, indem Bürger direkt in Entschei-

dungsprozesse einbezogen werden und setzt transparente und als fair empfundene 

Verfahren der Entscheidungsfindung voraus. Ein solcher Einbezug ist insbesondere 

auf lokaler Ebene vorzusehen. Darüber hinaus sollte Bürgern die Möglichkeiten ge-

geben werden, sich vor Ort auch am Ausbau Erneuerbarer Energien zu beteiligen. 

3.2.1.4 Ökonomische Eigenschaften/Wirkungen 

 Unter ökonomische Eigenschaften/Wirkungen werden folgende Kriterien vereint: 

 Das Ziel der Wirtschaftlichkeit wird über die dynamische Effizienz erfasst, die grund-

sätzlich aus dem Vergleich von langfristigen Vollkosten des Stromsystems zu prüfen 

ist. Dabei sind im Gegensatz zur statischen Effizienz auch intertemporale Kostensen-

kungseffekte, die sich z. B. aus Lerneffekten ergeben, zu beachten. 

 Kosteneffektivität: Das Ausbauziel soll mit möglichst geringen Kosten erreicht wer-

den. Im Gegensatz zur dynamischen Effizienz werden keine intertemporalen Kosten-

senkungseffekte beachtet. In Abgrenzung zur statischen Effizienz erfordert Kostenef-

fektivität z. B. möglichst geringe Renditen für Anlagenbetreiber, also eine Abschöp-

fung der Produzentenrente. 

 Transaktionskosten, die in den bisherigen Kostenkategorien typischerweise nicht be-

achtet werden, sind möglichst gering zu halten. Dabei sind neben der Umsetzung im 

eigentlichen Sinn insbesondere auch Informationspflichten, Datenerhebung und 

-verarbeitung zu berücksichtigen. 
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 Je nach Ausgestaltung eines Refinanzierungsmechanismus werden unterschiedliche 

Akteure im Stromsektor aktiv und sich die Marktanteile gegenwärtig aktiver Akteure 

verändern. Eine Refinanzierungsmethode, die den Markteintritt nicht hemmt und den 

Wettbewerb fördert, ist generell wünschenswert, da durch größere Akteursvielfalt und 

den Druck durch potenzielle Konkurrenten generell geringere Kosten zu erwarten 

sind und bestehende Markt- und sonstige Macht reduziert werden könnte.  

 Verteilung berücksichtigt, wer die Kosten trägt und wer profitiert. Zu unterscheiden ist 

insbesondere zwischen personeller und räumlicher Verteilung. Bei personeller Vertei-

lung wird z. B. die Last, die (bestimmte) Haushalte tragen, diskutiert. Unter räumliche 

Verteilung fällt die Induktion von regionaler Wertschöpfung: Refinanzierungsinstru-

mente können einen Beitrag zur Angleichung von regionalen Lebensbedingungen ï 

ein auch im Grundgesetz Artikel 72 Absatz 2 verankertes Ziel für den Bund ï leisten. 

Grundsätzlich können zwischen den Kriterien sowohl Komplementaritäts- als auch Konflikt-

beziehungen bestehen, z. B. kann eine bessere Kosteneffektivität über niedrigere Belastun-

gen der Haushalte die Akzeptanz verbessern und gleichzeitig die regionale Wertschöpfung in 

ländlichen Räumen reduzieren.  

Eine Gewichtung der Kriterien wird nicht vorgenommen. Vielmehr werden die Kriterien für die 

grundlegenden Refinanzierungsmechanismen einzeln betrachtet und die Resultate zu einer 

Gesamtschau verdichtet.  

3.2.2 Mikroökonomische Untersuchung 

Zuerst werden im Folgenden verschiedene Mechanismen der Finanzierung von Erneuerba-

ren Energien im Strombereich allein anhand ausgewählter ökonomischer Kriterien mit mikro-

ökonomischen Methoden untersucht.40 Die Auswahl erfolgt anhand von in einflussreichen 

volkswirtschaftlichen Veröffentlichungen häufig ähnlich gewählten Kriterien.41 Wie in der ge-

nannten Literatur wird hier nicht das gesamte Stromsystem betrachtet, sondern allein der 

Zubau Erneuerbarer Energien. Damit wird sowohl methodisch als auch bei der Bewertung 

eine unmittelbare Vergleichbarkeit der Argumentationen erreicht.  

Inhaltlich werden grundlegende Eigenschaften und Vor- und Nachteile der Finanzierungsme-

chanismen herausgearbeitet, die unabhängig von Detaillausgestaltungen Bestand haben.  

Aus der obigen Kriterienliste werden entnommen: 

 Kosteneffektivität: möglichst kostengünstige Erreichung des Ziels. Diese wird zur 

Verdeutlichung der Argumentation in zwei Unterpunkte aufgegliedert: 

o Vermeidung von Überrenditen bei den Anlagenbetreibern, 

o Sicherheit für Investoren, da dies zu niedrigen Risikoprämien beiträgt, die an-

gesichts der hohen Kapitalintensität Erneuerbarer Energien einen wesentli-

chen Beitrag für geringe Kosten des EE-Zubaus leisten. 

 Effektivität: möglichst genaue Erreichung der Ausbauziele. 

Hinzu kommt das Kriterium ĂMarktintegrationñ, das entsprechend der Anwendung in der ge-

nannten volkswirtschaftlichen Literatur wie folgt zu bestimmen ist: Der Fördermechanismus 

                                                
40

 Es handelt sich um eine Zusammenfassung des in der Anlage zu findenden Papiers von Prof. Bofinger. 
41

 S. z. B. Sachverständigenrat zur Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung (2012), Haucap/Kühling 
(2012, S31ff. und S.77). 
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sollte so beschaffen sein, dass die Anbieter auf Preissignale des Energy-Only-Marktes 

(EOM) reagieren. Über die Verbindung verschiedener Märkte wird dann auch von einer effi-

zienten Systemintegration ausgegangen. ĂMarktintegrationñ taucht nicht in der Kriterienliste 

auf, da sie entsprechend der Ausführung in Kapitel 2.242 als Mittel für die Erreichung von 

Zielen dienen kann, kein Selbstzweck ist und die Frage, inwieweit und unter welchen Bedin-

gungen sie der Erreichung welcher Ziele dient, zu untersuchen ist. Deshalb wird nur in die-

sem Abschnitt Marktintegration als Kriterium herangezogen, wiederum um eine Vergleich-

barkeit der Argumentation mit der genannten volkswirtschaftlichen Literatur zu gewährleis-

ten.  

Das letzte Kriterium thematisiert die Verbindung zu den Kurzfristmärkten, während die ande-

ren langfristige Kosten ï also Stromgestehungskosten ï zugrunde legen. 

Betrachtet werden hier43 aktuell vorgeschlagene, grundlegend verschiedene Finanzierungs-

mechanismen:44 

 die Einspeisevergütung, nach der ein konstanter Betrag pro erzeugter Arbeit unab-

hängig vom Zeitpunkt der Erzeugung entgolten wird; 

 die fixe Marktprämie, die ex-ante festgelegt und pro vermarkteter Arbeit gezahlt wird, 

wobei der Anlagenbetreiber zusätzliche Erlöse durch die Vermarktung der Erzeugung 

generiert;  

 das Quotenmodell, nach dem ein Anlagenbetreiber seinen Strom zu vermarkten hat 

und zudem ein handelbares Zertifikat erhält, für das eine Nachfrage über die staatli-

che Festlegung eines Mindestanteils an Grünstrom (z. B. am Stromverbrauch), der 

durch Zertifikate nachzuweisen ist, geschaffen wird. Durch die geschaffene Nachfra-

ge entsteht ein Preis für Grünstromzertifikate, die dem Anlagenbetreiber neben sei-

nem Vermarktungserlös eine zweite Einnahmequelle verschafft; 

 eine Kapazitätsprämie, die dem Anlagenbetreiber auf die installierte Leistung und un-

abhängig von der erzeugten Arbeit gezahlt wird, wobei er seine Erzeugung vermark-

ten muss; 

 die Höhe der Kapazitätsprämie kann auch über eine Ausschreibung bestimmt werden 

(Ausschreibung).45 

3.2.2.1 Vermeidung von Überrenditen 

Das Kriterium einer Vermeidung von Überrenditen als wichtiger Beitrag zur Kosteneffektivi-

tät wird umso besser erfüllt, je vollständiger die Produzentenrenten potenzieller Anlagenbe-

treiber abgeschöpft werden. Dass dies grundsätzlich möglich ist, ergibt sich daraus, dass der 

Staat unabhängig vom Finanzierungsmechanismus den Ausbau anstrebt und als einziger 

Nachfrager im Wettbewerb stehenden potenziellen Anbietern gegenübersteht. Er kann also 

als Monopsonist aufgefasst werden, der seine Ausgaben für eine bestimmte Gegenleistung 

                                                
42

 Dort wird Marktintegration auf Grundlage von systemanalytischer Literatur vertiefter bestimmt. 
43

 Im ausführlichen Text in der Anlage werden weitere Varianten von Finanzierungsmechanismen betrachtet. 
Durch die hier erfolgende Fokussierung gehen keine entscheidenden Elemente verloren.  
44

 Auf die explizite Betrachtung der gleitenden Marktprämie wird hier verzichtet, da sie zwischen der Einspeise-
vergütung und der fixen Marktprämie angesiedelt ist und insofern keine spezifischen Merkmale aufweist, die für 
die Bewertung der unterschiedlichen Modelle wichtig wären. 
45

 Auch für eine Einspeisevergütung und feste Marktprämie sind Ausschreibungsmodelle möglich. Sie werden in 
der Kurzfassung zur Vereinfachung weggelassen. Dadurch gehen keine für die weitere Argumentation der Studie 
entscheidenden Erkenntnisse verloren.  
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minimiert. Die Bedeutung seiner Stellung als Monopsonist kann unter der vorläufigen An-

nahme vollkommener Information anhand der folgenden Grafik verdeutlicht werden, in der 

eine Technologie ï z. B. Windkraft ï betrachtet wird. Dort ist an der x-Achse die Menge46 

und an der y-Achse der Preis angetragen. Es wird unterstellt, dass es sieben Investoren (Aï

G) gibt, die für die Bereitstellung einer bestimmten Leistung an Erneuerbaren Energien un-

terschiedliche Kosten aufweisen. Zur Vereinfachung wird angenommen, dass in den Kosten 

auch eine Rendite in Höhe einer sicheren Investition sowie eine Risikoprämie eingerechnet 

sind.47 Die daraus resultierende aggregierte langfristige Angebotsfunktion beschreibt die 

Handlungsmöglichkeiten des als Monopsonisten agierenden Staates, der grundsätzlich je-

den Punkt auf dieser Angebotskurve realisieren kann. 

Der Staat, der stellvertretend für die Verbraucher als monopsonistischer Nachfrager auftritt, 

verfolge im Rahmen seiner energiepolitischen Zielsetzungen ein bestimmtes quantitatives 

Ausbauziel für die Leistung an Erneuerbaren Energien (M*=4). Der Staat kann dieses Aus-

bauziel grundsätzlich mit jedem der vier Basismodelle erreichen, indem er entweder die 

Menge von 4 (Quote, Kapazitätsprämie, Ausschreibung) oder den Preis von 4,5 (Einspeise-

vergütung) festlegt. Auch im Falle einer fixen Marktprämie kann das Ziel erreicht werden, 

falls der Staat den Barwert der Börsenpreiseerlöse bestimmt und die Prämie so festlegt, 

dass insgesamt wiederum ein Preis von 4,5 erreicht wird. Insofern sind die Instrumente als 

äquivalent anzusehen.  

Eine Vermeidung von Überrenditen kann erreicht werden, falls der Staat die Produzenten-

renten abschöpft, also preisdiskriminierend agiert, d. h. falls er jeden Anbieter (AïD) ent-

sprechend seiner Grenzkosten bezahlt. Die Frage ist nun, inwieweit ihm das mit den ver-

schiedenen Finanzierungsmechanismen möglich ist.  

                                                
46

 Die Menge ist hier in Leistung und nicht in Arbeit angegeben. Um eine Grafik für eine Erläuterung des Sach-
verhalts verwenden zu können, wird die Leistung gewählt. Das Argument ist unabhängig von der Wahl. Für die 
hier besonders bedeutsamen fluktuierenden Erneuerbaren Energien, ist der streng genommen erforderliche ei-
neindeutige  Zusammenhang zwischen Leistung und Arbeit näherungsweise dann gegeben, wenn die Kapazi-
tätsprämie so gestaltet ist, dass sie keine Fehlanreize für Standort, Technik und Betrieb der Anlagen erzeugt. Wie 
dies zu erreichen ist, wird in Kapitel 5 diskutiert. In diesem Abschnitt wird vereinfachend von einer eineindeutigen 
Beziehung ausgegangen. 
47

 Es handelt sich dabei also um die langfristigen Grenzkosten.   
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Abbildung 12:  Langfristige Grenzkosten, Produzentenrente und Überrenditen; eigene Dar-
stellung 

Ein Quotenmodell arbeitet mit einem Zertifikatmarkt, der einen einheitlichen Preis generiert. 

Damit wird zwischen den Anbietern AïD nicht diskriminiert und die Anbieter AïC erzielen 

Überrenditen. Das Quotenmodell erfüllt deshalb das Kriterium einer Vermeidung von Über-

renditen nicht. Grundsätzlich sind Modifikationen des Quotenmodells möglich, die differen-

zieren. Eine Differenzierung nach einzelnen Anlagen, wie sie nach der Abbildung erforderlich 

wäre, um Überrenditen zu vermeiden, würde jedoch das Modell ad absurdum führen, da 

dann für jeden Anlagenbetreiber z. B. eine unterschiedliche Zertifikatmenge pro Arbeit so 

festgelegt werden müsste, dass er gerade einen Barwert der Einnahmen entsprechend der 

eigenen Stromgestehungskosten erwartet. D. h. man müsste individuelle Regelungen für 

jeden potenziellen Investor einführen. Auch eine Unterteilung der Quoten nach hinreichend 

vielen Standorten erscheint kaum praktikabel. Eine Differenzierung innerhalb einer Technik 

erscheint mit einem Quotenmodell also nicht durchführbar, die Produzentenrenten nicht gut 

abschöpfbar.  

Für eine Einspeisevergütung, eine fixe Marktprämie und eine Kapazitätsprämie würde dann 

das gleiche gelten, sofern diese innerhalb einer Technik nicht differenziert festgelegt würden. 

Für alle drei Finanzierungsmechanismen kann die Höhe aber praktikabel differenziert wer-

den, wie das Referenzertragsmodell für Wind-Onshore zeigt. Dieses Modell muss dabei aber 

ï verglichen mit dem heutigen Stand ï so weiterentwickelt werden, dass die Überrenditen an 

guten Standorten tatsächlich abgeschöpft werden. Entsprechende Überlegungen können 

auch in eine Kapazitätsprämie und eine fixe Marktprämie eingehen. Für Differenzierungen 

müssen bei diesen Mechanismen die langfristige Grenzkostenkurve ï s. obige Abbildung ï 

abgeschätzt werden. 

Durch ein geeignet designtes Ausschreibungsverfahren erscheint es demgegenüber grund-

sätzlich möglich, die Bieter dazu zu bewegen, ihre Kosten zu offenbaren und die Höhe z. B. 
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der Kapazitätsprämie an die individuellen Kosten anzupassen. Damit würde eine Abschöp-

fung der Produzentenrente erreicht. 

Wie es sich mit verschiedenen Technologien verhält, kann am Fall von zwei Technologien 

untersucht werden. Die entscheidende Frage ist dann, ob beide Technologien benötigt wer-

den, um das staatlich festgelegte Ziel zu erreichen. Falls dies nicht der Fall ist, ist die Analy-

se für eine Technologie relevant. Die Frage ist dann nicht, welcher Finanzierungsmechanis-

mus eingesetzt wird, sondern ob mehrere Technologien benötigt werden. Falls mehrere 

Technologien benötigt werden, kann in einer statischen Betrachtung die Analyse für eine 

Technologie ohne Beschränkung der Allgemeinheit so verändert werden, dass dem Grenz-

anbieter (D) eine andere Technologie als (AïC) zugeordnet wird. Dann kann wiederum die 

obige Argumentation übernommen werden. Zusätzlich zu einer Differenzierung innerhalb 

einer Technologie ist dann eine Differenzierung zwischen Technologien erforderlich, um 

Überrenditen zu vermeiden.  

Wird in einer dynamischen Betrachtung unterstellt, dass eine gegenwärtig noch teure Tech-

nologie in den Markt eingeführt werden soll, um deren Kosten zu senken und langfristig ge-

ringere Ausbaukosten zu erreichen, wird eine Technologiedifferenzierung notwendig, um 

gleichzeitig eine Markteinführung und das Mengenziel zu erreichen. Um dies zu sehen, sei 

angenommen, dass AïD die gegenwärtig günstigste Technologie repräsentieren und E die 

gegenwärtig noch teurere, das Mengenziel sei 4. Ohne Technikdifferenzierung ist kein Fi-

nanzierungsmechanismus in der Lage, eine wirtschaftliche Realisierung von E zu erreichen, 

ohne das Mengenziel zu überschießen (auf 5). Bei Mengenfestlegungen (Quote, Kapazitäts-

prämie) ist das unmittelbar einsichtig; es resultiert ein Preis von 5. Eine Einspeisevergütung 

oder eine fixe Marktprämie müsste so festgelegt werden, dass die Stromgestehungskosten 

von E gedeckt werden. Dann sind aber auch (AïD) rentabel, wodurch eine Menge von 5 

umgesetzt wird. In allen Fällen steigt damit auch die Produzentenrente, die (AïD) gezahlt 

wird. Es entstünden also auch höhere Überrenditen.  

Die Analyse mit zwei Technologien zeigt also, dass eine Differenzierung nach Technologien 

erforderlich ist, um Überrenditen zu vermeiden, sofern mehr als eine Technologie eingesetzt 

werden muss, um das Ausbauziel zu erreichen, oder aus Gründen der dynamischen Effizi-

enz eingesetzt werden soll. D. h.: Sowohl eine Differenzierung zwischen Technologien als 

auch eine Differenzierung innerhalb von Technologien ist erforderlich, um Überschussrendi-

ten zu vermeiden. 

Grundsätzlich sind Modifikationen des Quotenmodells möglich, die nach verschiedenen 

Techniken differenzieren: Zum einen sind getrennte Quoten für einzelne Techniken möglich. 

Dann stellen sich für verschiedene Techniken verschiedene Zertifikatpreise ein. Damit lassen 

sich durch den Einsatz verschiedener Technologien entstehende Überrenditen abschöpfen, 

nicht aber Überrenditen innerhalb einzelner Technologien. Letzteres würde erst durch ein 

Nebeneinander zahlreicher Zertifikatmärkte erreicht, was hohe Informations- und Transakti-

onskosten verursacht und die Liquidität gefährdet. Dies ließe sich durch Gewichtungen von 

Zertifikaten nach Techniken beheben (z. B. für eine kWh aus Windkraftanlagen wird ein Zer-

tifikat ausgegeben, für eine kWh aus PV zwei Zertifikate). Allerdings kann auch hier keine 

Abschöpfung von Überrenditen innerhalb einer Technologie erfolgen. Das häufig vorge-
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schlagene Quotenmodell mit einheitlichem Preis generiert also systematisch Überrenditen.48 

Dies ist auch durch praktikable Modifikationen des Modells nicht zu ändern.  

Für eine Einspeisevergütung, eine fixe Marktprämie und eine Kapazitätsprämie kann eine 

Differenzierung nach Technologien und innerhalb einer Technologie praktikabel eingeführt 

werden, wobei ein Vorgehen entsprechend der Beschreibung für eine Technologie für beide 

Technologien erforderlich ist. Dafür ist zusätzlich eine Ex-ante-Abschätzung der Stromgeste-

hungskosten erforderlich.  

Eine Ausschreibung kann grundsätzlich ebenfalls sowohl getrennt nach Technologien als 

auch nach Standorten erfolgen. 

Nach dem Kriterium ĂVermeidung von ¦berrenditenñ f¿hrt damit das Quotenmodell ï und 

gerade im Falle eines einheitlichen Zertifikatmarktes ï zu höheren Kosten als alle anderen 

Finanzierungsmechanismen.  

3.2.2.2 Sicherheit für Investoren 

Die Sicherheit für Investoren bestimmt die Risikoprämie, die für Eigenkapital erwartet und 

von Fremdkapitalgebern gefordert wird, wobei zudem wahrscheinlich ist, dass Fremdkapital-

geber bei einem höheren Risiko auch einen höheren Eigenkapitalanteil verlangen. Mit einem 

höheren Risiko steigt deshalb die zu erwirtschaftende Verzinsung, was die Kosten eines 

Ausbaus erhöht. Die Wirkung eines erhöhten Zinssatzes auf die Kosten ist umso höher, je 

höher die Kapitalintensität einer Technik ist, wobei die Kapitalintensität bei 

dargebotsabhängigen Erzeugungstechniken am höchsten ist. Z. B. erhöht eine bestimmte 

Zinssteigerung die Stromgestehungskosten von Wind- oder PV-Anlagen stärker als die von 

Biomasseanlagen. 

Nun kann man die Finanzierungsmechanismen hinsichtlich der Risiken für Anlagenbetreiber 

vergleichen. Eine Einspeisevergütung belässt nur das Mengenrisiko, das überwiegend bei 

dargebotsabhängiger Erzeugung auftritt, bei den Anlagenbetreibern. Finanzierungsinstru-

mente, die eine Vermarktung durch die Anlagenbetreiber erfordern, verlagern das Preisrisi-

ko, das aus der unsicheren Entwicklung der Börsenpreise entsteht, von den Trägern einer 

EEG-Umlage auf den Anlagenbetreiber. Dies gilt für die Preise auf den Erlösmärkten, aber 

auch für die Kosten für Ausgleichsenergie im Fall fehlerhafter Prognosen, die dann von den 

Anlagenbetreibern selbst zu tragen sind.  

Wenn durch eine Kapazitätsprämie oder fixe Marktprämie das Mengenrisiko sehr stark redu-

ziert und nicht durch die Vermarktungsrisiken ausgeglichen würde, läge das Nettorisiko der 

Anlagenbetreiber niedriger als bei einer festen Einspeisevergütung. Dies wäre dann der Fall, 

wenn die Prämien einen sehr hohen und die Vermarktungserlöse einen sehr niedrigen Anteil 

an der Deckung der Anlagenvollkosten hätten. In diesem Falle wären die Vermarktungserlö-

se für die Refinanzierung der Anlage jedoch nur noch von geringer Relevanz und das 

Dispatch- bzw. Investitionskalkül dieser Betreiber nähert sich einer Situation mit einem Inves-

titionskostenzuschuss an. Spielen die Vermarktungserlöse dagegen eine bedeutsame Rolle 

für Dispatch- und Investitionsentscheidungen, liegen sie ï zumal betrachtet über eine Anla-

genbetriebszeit von 15 bis 20 Jahren ï ggf. über dem Erzeugungsmengenrisiko. Investoren 

müssten in diesem Falle mehr Risiko tragen als im Falle der Einspeisevergütung, was zu 

höheren Risikoprämien und damit zu höheren Kalkulationszinssätzen und höheren Stromge-

                                                
48

 So ist theoretisch nachvollziehbar, dass Bergek und Jacobson (2010, S. 1266) das schwedische technologie-
neutrale Quotensystem als Ărent-generating-machineñ bezeichnen. 
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stehungskosten führt. Im Falle einer Quote entsteht ein zusätzliches Preisrisiko, da der Zerti-

fikatpreis unsicher ist. Deshalb ist bei einer Quote unter den hier betrachteten Modellen mit 

den höchsten Kosten eines Ausbaus von Erneuerbaren Energien zu rechnen.  

Bei der Risikoverteilung ist zu beachten, wer das Risiko trägt, da verschiedene Akteure ein 

Risiko verschieden gut tragen können. Hier gibt es eine grundlegende Unterscheidung zwi-

schen der Einspeisevergütung und den anderen Finanzierungsmechanismen. Im Falle der 

Einspeisevergütung werden Risiken ï insbesondere das eines ungeplant starken Ausbaus ï

durch die Stromverbraucher getragen und allgemein Risiken von den Anlagenbetreibern auf 

die Verbraucher verlagert. Das ist bei den anderen Finanzierungsmechanismen nur teils der 

Fall: Durch die Direktvermarktung sind wesentliche Risiken von den Anlagenbetreibern zu 

tragen. Die Risiken entstehen aus dem Anlagenbetrieb. Deshalb wird mitunter erwartet, dass 

die Risikozuordnung auf die Anlagenbetreiber ihnen Anreize gibt, die Risiken in ihren Ent-

scheidungen zu berücksichtigen und dies zu einer optimalen Risikoallokation führt. Wie aus-

geführt ist das höhere Risiko mit höheren zu erwartenden Ausbaukosten verbunden. Im Falle 

der Einspeisevergütung tragen Stromverbraucher ein größeres Risiko. Dadurch ist das Risi-

ko bereits gut alloziert, da hierdurch eine Risikodiversifizierung erreicht wird: Für die Haus-

halte stellen die Ausgaben für Strom an den Verbrauchsausgaben nur ca. 2,5 % und davon 

die EEG-Umlage ca. 0,3 % dar. Durch diesen geringen Anteil wird das Risiko breit gestreut 

und für den einzelnen Haushalt tendenziell leicht zu tragen. Dies gilt im Prinzip auch für den 

Unternehmenssektor, dessen gesamte Energiekosten nur 2 % der Bruttowertschöpfung 

ausmachen. Insofern wird in der Einspeisevergütung im Gegensatz zu den anderen Mecha-

nismen durch ihre Ausgestaltung eine gute Risikodiversifizierung erreicht.  

3.2.2.3 Effektivität (Zielerreichung) 

Hinsichtlich der Effektivität unterscheiden sich die Finanzierungsmechanismen erheblich.  

Für eine feste Marktprämie und eine Einspeisevergütung hängt der induzierte Ausbau im 

Vergleich zum Ziel davon ab, ob die langfristige Kostenfunktion (s. oben) korrekt geschätzt 

wurde und die Höhe der Einspeisevergütung oder der Marktprämie so gewählt wurde, dass 

ein Zubau gerade in der gewünschten Menge resultiert. Aufgrund der unsicheren Kosten-

funktionen ist dies schwierig zu erreichen. Eine Erhöhung der Treffsicherheit kann geschaf-

fen werden, wenn die Höhe z. B. der Einspeisevergütung erhöht oder gesenkt wird, wenn der 

Ausbau hinter dem gew¿nschten Pfad zur¿ckbleibt bzw. diesen ¿bersteigt (Ăatmender Korri-

dorñ). In die Hºhe einer festen Marktprämie müssen zudem die zukünftigen erwarteten 

Markterlöse sowie ein Risikoaufschlag aufgrund der unsicheren Erlöse einer Direktvermark-

tung einkalkuliert werden. Beides muss bei einem Ăatmenden Korridorñ in einer festen Markt-

prämie zusätzlich berücksichtigt werden, was aber keine grundsätzlichen Probleme aufwirft.  

Die Effektivität einer Kapazitätsprämie ist zunächst einmal ähnlich einzuschätzen wie die 

einer festen Marktprämie. Ihre Höhe ist ebenfalls auf Basis geschätzter Kostenfunktionen 

und der möglichen Vermarktungserlöse sowie einer Risikoprämie festzulegen. Hinzu kommt 

im Falle der Kapazitätsprämie allerdings eine weitere Unsicherheit, da sie auf installierte 

Leistungen gezahlt wird und die Erzeugung pro installierter Leistung variiert. Auch dies kann 

in einem Ăatmenden Korridorñ ber¿cksichtigt werden. Im Falle einer Ausschreibung und einer 

darauf basierenden Kapazitätsprämie kann grundsätzlich ein zielgenauer Leistungsausbau 

erreicht werden. Die Frage, welche Arbeit mit der installierten Leistung erbracht wird, bleibt 

aber ebenfalls offen. Das weist auch auf das grundsätzliche Problem hin, dass bei Kapazi-



 Endbericht EEG 2.0 
   

45 

tätszahlungen zusätzlich Anreize zu setzen sind, die bei Technik-, Standortwahl und Betrieb 

eine effiziente Erzeugung gewährleisten (s. hierzu Kapitel 5). 

Für ein Quotenmodell wird ein zieladäquater Zubau als Vorteil genannt.49 Das ist nahelie-

gend, da eine Mengensteuerung eingesetzt wird und die Quote entsprechend dem Ausbau-

ziel unmittelbar festgelegt werden kann. Dies ist bei vollkommener Information aller Akteure 

korrekt. Berücksichtigt man aber, dass Investoren die zeitgleichen und späteren Investitions-

entscheidungen anderer Investoren nicht kennen und diese in ihrer Erlöswirksamkeit auf die 

eigenen Investitionen über- oder unterschätzen können bzw. um Risikofaktoren korrigieren, 

dann kann es auch im Falle der Quote zu einer Abweichung von den Zielen kommen.  

Insofern ist bei allen Finanzierungsmechanismen eine genaue Erreichung des Ausbauziels 

fraglich. Die Ausschreibung hat aufgrund der unmittelbaren Mengensteuerung jedoch Vortei-

le im Vergleich zu anderen Mechanismen. Ansonsten ist für eine Zielerreichung eine Fein-

steuerung erforderlich, durch die auf Abweichungen vom Ausbaupfad reagiert wird.  

3.2.2.4 Marktintegration 

Eine Marktintegration im Sinne einer möglichen Reaktion der FEE-Anlagenbetreiber auf 

Preissignale des Energy-Only-Markts findet bei einer Einspeisevergütung naturgemäß nicht 

statt. Ist eine Reaktion erwünscht, müssen andere Finanzierungsmechanismen gewählt wer-

den. Finanzierungsmechanismen, die an der Arbeit ansetzen ï eine Marktprämie und eine 

Quote ï, verändern dadurch die Opportunitätskosten für einen Verkauf und verzerren die 

Reaktionen auf Strompreise. Verdeutlicht werden kann dies anhand der Frage, ob ein Wind-

kraftanlagenbetreiber, dessen Grenzkosten technikbedingt null sind, auch tatsächlich einen 

Anreiz hat, bei negativen Börsenpreisen abzuschalten. Im Falle einer Abschaltung entgeht 

dem Anlagenbetreiber die Marktprämie bzw. er verzichtet auf ein Zertifikat, für das er einen 

positiven Preis erlösen kann. Er wird deshalb so lange anbieten, bis die negativen Preise 

betragsmäßig die Prämie bzw. den erwarteten Zertifikatpreis übersteigen. Insofern wird 

durch arbeitsbezogene Zahlungen die strompreisabhängige Entscheidung verzerrt.50 Dies 

kann durch Fördermechanismen verhindert werden, die nicht an der Arbeit ansetzen, wie 

eine Kapazitätsprämie. Ob die Höhe der Kapazitätsprämie durch staatliche Stellen festgelegt 

oder durch eine Ausschreibung ermittelt wird, ist in dem Kontext unerheblich. Insofern wird 

eine Marktintegration am besten durch eine leistungsabhängige Vergütung erreicht, während 

arbeitsabhängige Vergütungen die Marktintegrationsanreize abschwächen und eine Einspei-

severgütung keine Marktintegration gewährt.  

3.2.2.5 Zusammenfassung zur mikroökonomischen Analyse 

Nach den Kriterien Kosteneffektivität, Effektivität (Zielerreichung) und Marktintegration 

schneidet eine Quotenregelung von allen betrachteten Instrumenten am schlechtesten ab, 

sofern sie nicht technikspezifisch ausgestaltet wird und/oder auch Unterschiede der Kosten 

innerhalb einzelner Techniken nicht berücksichtigt. Besonders Letzteres ist kaum mit der 

                                                
49
S. dazu Frontier Economics (2012, S. 2): ĂDas Modell bewirkt, dass über Marktanreize letztlich genau die EE-

Quote erfüllt wird.ñ Ebenso RWI (2012, S. 35): ĂNicht zuletzt w¿rde die Quotenlºsung im Einklang damit stehen, 
dass für den Ausbau der Erneuerbaren explizite Mengenziele vorgegeben sind. Beim EEG ist hingegen nicht 
davon auszugehen, dass die politischen Ziele für die Erneuerbaren punktgenau erreicht werden. Vielmehr ist 
vollkommen unklar, ob die Ziele deutlich verfehlt oder aber erheblich ¿berschritten werden.ñ    
50

 Grundsätzlich kann man bei einer fixen Marktprämie versuchen, dieses Verhalten durch zusätzliche Regelun-
gen einzuschränken. Z. B. indem bei negativen Börsenpreisen keine Marktprämie gezahlt wird oder indem nur 
eine beschränkte Anzahl von Stunden im Jahr eine Marktprämie gezahlt wird. Die Regelungen würden dadurch 
deutlich komplizierter.  



 Endbericht EEG 2.0 
   

46 

Etablierung eines funktionierenden Zertifikatmarktes zu vereinbaren. D. h. unabhängig von 

der Gewichtung dieser Kriterien konnte in der mikroökonomischen Analyse kein Grund iden-

tifiziert werden, eine Quotenregelung zu bevorzugen. Zwischen einer Einspeisevergütung 

und den anderen Mechanismen ist ein Trade-off zu beobachten: Eine Einspeisevergütung 

kann wegen niedriger Risikoprämien eine höhere Kosteneffektivität erreichen, leistet aber 

keine Marktintegration. Insofern ist hier im Weiteren zwischen den Vorteilen einer Marktinteg-

ration und einer Kosteneffizienz abzuwägen. Diese Abwägung erfolgt in der Detailanalyse in 

Kapitel 5. 

Da steuerbare EE-Techniken auf Preise besser reagieren können und auch Möglichkeiten 

auf verschiedenen Märkten des Stromsystems besser ergreifen können, sind für diese Tech-

niken die Vorteile einer Marktintegration als größer anzusehen als für dargebotsabhängige 

EE. Vergleicht man eine feste Kapazitätsprämie und Marktprämie, so ist darauf zu verwei-

sen, dass die Marktprämie im Gegensatz zur Kapazitätsprämie eine schlechtere Marktinteg-

ration leistet, da die auf Arbeit basierende Vergütung die Reaktionen der Anlagenbetreiber 

auf kurzfristige Strompreise verzerrt. Insofern ergeben sich für eine Kapazitätsprämie im 

Vergleich Vorteile, sofern eine Kapazitätsprämie so gestaltet wird, dass eine effiziente Tech-

nik- und Standortwahl sowie ein effizienter Betreib gesichert ist. Durch eine Ausschreibung, 

auf deren Basis die Kapazitätsprämie bestimmt wird, kann grundsätzlich die Abhängigkeit 

der Festsetzung einer Kapazitätsprämie auf Basis von Ex-ante-Kostenschätzungen vermie-

den werden und versucht werden, die Ausbaumenge besser zu steuern. 

3.2.3 Weitere Kriterien zur Instrumentendiskussion 

Nun werden die Refinanzierungsmechanismen nach denjenigen der bereits vorgestellten 

Kriterien, die in der mikroökonomischen Analyse keine Berücksichtigung fanden, diskutiert. 

Die Diskussion folgt dabei der bereits verwendeten Einordnung der Kriterien in folgende 

Gruppen: 

 weitere technisch-ökologische Kriterien (sofern nicht im vorigen Abschnitt behandelt) 

 weitere ökonomische Kriterien (sofern nicht im vorigen Abschnitt behandelt) 

 Kriterien zur gesellschaftlichen Einbettung 

 Kriterien zur Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit. 

3.2.3.1 Technisch-ökologische Kriterien 

Als technisch-ökologische Kriterien sind neben der bereits behandelten Effektivität die Ziele 

Versorgungssicherheit sowie Umweltwirkungen und Ressourcenverbrauch zu beachten. 

Aspekte der Versorgungssicherheit werden anderweitig genauer untersucht. Allgemein 

können gegenwärtig keine unterschiedlichen Wirkungen der Finanzierungsmechanismen auf 

die Versorgungssicherheit abgeleitet werden, da die Versorgungssicherheit jeweils durch 

anderweitige Maßnahmen gesichert werden kann. 

Im Hinblick auf die ökologischen Wirkungen und den Ressourcenverbrauch kann in ei-

ner ersten Näherung unterstellt werden, dass durch das gleiche Ausbauziel ähnliche Wir-

kungen zu erwarten sind. Allerdings ist eine unterschiedliche Verdrängung von fossilen 

Kraftwerken zu erwarten, wenn der Einspeisevorrang aufgegeben und durch eine Vermark-

tung ersetzt wird. Dann werden Erneuerbare Energien entsprechend ihres Preisgebots auf 

Basis kurzfristiger Grenzkosten und einer eventuellen Prämie abgeregelt. Bei einem Preis 
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kleiner null werden im Fall der Kapazitätsprämie und einer Ausschreibung Erneuerbare 

Energien abgeregelt. Im Quotenmodell und bei der fixen Marktprämie erst bei einem negati-

ven Preis, der dem Betrag nach dem Zertifikatspreis bzw. der Prämie entspricht. Deshalb ist 

im Fall einer Einspeisevergütung eine höhere Einspeisung Erneuerbarer Energien zu erwar-

ten als im Fall einer Quote und Marktprämie und dort wiederum eine höhere als bei einer 

Kapazitätsprämie oder einer Ausschreibung.  

Die hauptsächliche Wirkung verschiedener Finanzierungsinstrumente und deren konkreter 

Ausgestaltungen wird jedoch über einen anderen Technikmix und andere Standortwahlen 

erzielt. Insofern ist auch mit unterschiedlichen ökologischen Auswirkungen zu rechnen. Die-

se werden hier jedoch nicht weiterbehandelt, da sie eine eigenständige Untersuchung erfor-

dern, deren Voraussetzung eine detaillierte Kenntnis der eingesetzten Refinanzierungsoptio-

nen ist.  

3.2.3.2 Weitere ökonomische Kriterien 

Als noch nicht behandelte, weitere ökonomische Kriterien sind Verteilungsaspekte, Transak-

tionskosten, Stärkung des Wettbewerbs sowie die dynamische Effizienz zu nennen.  

Verteilung: In Bezug auf die personelle Verteilung wird kein merklicher Unterschied erwartet. 

Zudem ist zu vermuten, dass unerwünschte Wirkungen ï z. B. auf Haushalte mit niedrigem 

Einkommen ï grundsätzlich durch andere Maßnahmen ï z. B. teilweise Befreiung von der 

Stromsteuer ï aufgefangen werden können. Aspekte einer räumlichen Verteilung, hier zur 

regionalen Wertschöpfung, werden unter Ăgesellschaftliche Einbettungñ besprochen.  

Transaktionskosten: Im Vergleich zu einer Einspeisevergütung muss im Fall einer Vermark-

tung ein Bündel neuer Dienstleistungen privat angeboten werden. Zu nennen sind hier ins-

besondere Vermarktungswege, detaillierte Langfristprognosen der Erzeugung und Kurzfrist-

prognosen, die von Anlagenbetreibern oder Direktvermarktern in Auftrag zu geben sind. Da-

bei sind auch die Kosten für entsprechende Verträge, deren Überwachung und ggf. juristi-

sche Klärungen zu beachten. Bei einer Direktvermarktung entfallen dafür entsprechende 

Dienste der Übertragungsnetzbetreiber, die bisher keine Anreize zu effizientem Handeln hat-

ten. Da insbesondere die Erstellung von Prognosen, aber auch Bewirtschaftung von Strom-

marktprodukten für die Gesamtheit aller FEE-Einspeisungen mit niedrigeren Gesamtkosten 

verbunden sind als im Fall einer Aufteilung auf zahlreiche Einzelportfolien, dürften die Trans-

aktionskosten durch eine Direktvermarktung steigen. Der Wettbewerb im Falle einer Direkt-

vermarktung könnte dem tendenziell entgegenwirken. Allerdings ist dort u. U. mit Konzentra-

tionsprozessen zu rechnen (s. ĂStªrkung des Wettbewerbsñ). Im Falle einer Quote ist mit 

vergleichsweise hohen Transaktionskosten zu rechnen, da zusätzlich ein Markt für Zertifikate 

einzurichten, entsprechende Handelstätigkeiten zu bezahlen und Prognosen über die zu-

künftige Entwicklung des Zertifikatpreises erforderlich sind. Eine Einschätzung der Kosten für 

die Ausführung, Überwachung und juristische Klärung von Streitfragen bezüglich der Geset-

zesauslegung kann nicht gegeben werden.  

Eine Stärkung des Wettbewerbs wird durch eine Akteursvielfalt gefördert und insbesondere 

dann gehemmt, wenn an entscheidenden Stellen eine Konzentration der Marktakteure zu 

erwarten ist. Bei Finanzierungsmechanismen mit Direktvermarktung ist an der Position zwi-

schen Anlagenbetreibern und Märkten mit Skalenerträgen zu rechnen, was zu einer Markt-

konzentration führen kann. Hier kann der Wettbewerb gehemmt werden, falls nicht ausrei-

chend Aggregatoren vorhanden sind, was die Vorteile einer Marktintegration reduzieren wür-

de. Insbesondere können die Hemmnisse dazu führen, dass Mittel für die Anlagenbetreiber 
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von den Direktvermarktern abgeschöpft werden, was die Kosten der Finanzierungsmecha-

nismen erhöht. Allerdings könnte je nach Ausgestaltung der Finanzierungsmechanismen 

schon auf der Anlagenbetreiberseite eine Konzentration entstehen, da durch eine Vermark-

tung auch dort höhere Fixkosten zu erwarten sind und das erhöhte Risiko der Vermarktung 

den Fremdkapitalzugang gerade kleinerer Akteure einschränkt oder erheblich verteuert. 

Nach den Überlegungen im vorhergehenden Abschnitt ist dies in einem Quotenmodell be-

sonders ausgeprägt.  

Hinsichtlich der dynamischen Effizienz ist der gegenwärtige Stand der jeweiligen Technik zu 

beachten. Dieser erstreckt sich von noch am Anfang der Entwicklung stehenden Techniken 

wie der Geothermie bis zu ausgereiften Techniken wie bei der Wasserkraft. Insofern erfor-

dert eine dynamische Effizienz Finanzierungsmechanismen entsprechend des Reifegrades 

der Technologien. Eine solche Zuordnung von Techniken zu Finanzierungsmechanismus 

wird im Rahmen der Entwicklung eines konkreten Ausgestaltungsvorschlags (Kapitel 5) un-

ten diskutiert. 

3.2.3.3 Gesellschaftliche Einbettung 

In Rahmen der gesellschaftlichen Einbettung sind Akzeptanz und unmittelbare Partizipati-

onsmöglichkeit zu beachten, die aufgrund ihrer Verbindung zusammen abgehandelt werden.  

Hier ist die Akzeptanz mit Bezug auf den allgemeinen Ausbau relevant. Häufig wird ange-

führt, dass eine kosteneffiziente Umsetzung auch die Akzeptanz fördert. Zusätzlich fördern 

Orientierung an herrschenden Gerechtigkeitsvorstellungen, eine Beteiligung an der Ent-

scheidung sowie allgemein eine Berücksichtigung der verschiedenen gesellschaftlichen Inte-

ressen eine Akzeptanz. Eine Mitsprache im Rahmen der üblichen politischen und exekutiven 

Entscheidungsprozesse allein reicht dabei nicht aus, da z. B. im Rahmen der Raumplanung 

nur gegen die konkrete Planung gerichtete Bedenken beachtet werden. Darüber hinaus ist 

eine Beteiligungsmöglichkeit sinnvoll, der als unmittelbare Partizipationsmöglichkeit auch ein 

Eigenwert zugesprochen werden kann. Eine solche kann besonders durch eine lokale Ent-

wicklung von Projekten gefördert werden. Von den Finanzierungsmechanismen ist die Ein-

speisevergütung besonders gut für eine lokale Entwicklung geeignet, weil sich die möglichen 

Erlöse und die Risiken relativ einfach kalkulieren lassen. Daneben sind die Risiken über-

schaubar, was zu einer guten Möglichkeit der Gewinnung von Eigen- und Fremdkapitalge-

bern beiträgt. Die entsprechenden größeren Unsicherheiten bei einer verpflichtenden Direkt-

vermarktung und besonders in einem Quotenmodell, in dem auch Zertifikaterlöse unsicher 

sind, können hingegen lokale Projektentwicklungen hemmen.  

Grundsätzlich ist nicht auszuschließen, dass in einer Direktvermarktung Aggregatoren ent-

stehen, die kleine Anlagen bündeln und teils Risiken übernehmen, wodurch auch für Betrei-

ber kleiner Anlagen ein umsetzbares Geschäftsmodell entstehen kann. Darüber hinaus sollte 

die Möglichkeit von lokalen Projekten bei der konkreten Ausgestaltung von Finanzierungs-

mechanismen berücksichtigt werden. Lokale Projektentwicklungen erhöhen auch die Mög-

lichkeiten einer Berücksichtigung lokaler Interessen und eine Einbindung lokaler Akteure in 

die Entscheidungen.  

Gerechtigkeitsvorstellungen werden verletzt, wenn der Ausbau Anlagenbetreibern oder an-

deren Beteiligten hohe Renditen gewährt. Dies spricht für Finanzierungsmechanismen, die 

eine Technikdifferenzierung und eine Differenzierung innerhalb von Techniken sowie Ren-

tenabschöpfung erlauben und dem Entstehen von Marktmacht entgegenwirken. Daneben 

wird mitunter argumentiert, dass Ergebnisse des Marktes als gerecht angesehen werden, 
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was für entsprechende Finanzierungsmechanismen spricht. Schließlich wird auch eine Pro-

zedur der Entscheidungsfindung, die alle Interessen einbindet und beachtet, als gerecht an-

gesehen. Auch dies können lokale Verfahren besonders gut ermöglichen. Insofern hat hier 

die Einspeisevergütung einen Vorteil, da sie die Akteursvielfalt erhält und lokale Projekte gut 

ermöglicht. In geringerem Ausmaß ist dies bei einer Marktprämie, einer Kapazitätsprämie 

und einer Ausschreibung zu erwarten, die ï sofern marktliche Mechanismen als gerecht ein-

geschätzt werden ï Gerechtigkeitsvorstellungen besser erfüllen könnten. Für ein Quotenmo-

dell sind im Vergleich zu anderen Finanzierungsmechanismen keine Vorteile zu erkennen. 

3.2.3.4 Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit 

Zur Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit sind die Konformität mit übergeordnetem Recht, eine Prak-

tikabilität und eine Kontinuität wichtig, die gleichzeitig eine Flexibilität ermöglicht.  

Die Frage der Konformität mit übergeordnetem Recht wird für die erarbeiteten konkreten 

Vorschläge an anderer Stelle geprüft.  

Zur Praktikabilität kann angemerkt werden, dass jeder der Finanzierungsmechanismen welt-

weit bereits umgesetzt wird, sodass eine Praktikabilität nicht grundsätzlich bestritten werden 

kann. Eine besonders große Umsicht erfordern Ausschreibungsverfahren und Quotenmodel-

le, da hier jeweils ein neuer Markt einzurichten ist, dessen Funktionsfähigkeit von einer Viel-

zahl von Regelungsdetails abhängt. Ein kompletter Übergang zu einem dieser völlig neuen 

Modelle bedarf darüber hinaus einige Zeit, da die jeweiligen Regelungen auch mit den Ak-

teuren abgesprochen werden müssen, und birgt das Risiko eines vorübergehenden Ab-

bruchs des Ausbaupfades. Falls eines dieser Modelle umgesetzt werden soll, ist deshalb ein 

Übergang zu planen. Möglichkeiten für einen Übergang bieten sich für eine Ausschreibung in 

einer Anwendung in ausgewählten Teilbereichen und in einer Einführung einer Kapazitäts-

prämie, mit der die verschiedenen Akteure Erfahrungen sammeln können, auf deren Basis 

dann über eine breitere Einführung eines Ausschreibungsmodells und dessen Ausgestaltung 

entschieden werden kann. Ein allmählicher Übergang ist im Quotenmodell problematisch, da 

eine breite Einführung erforderlich ist, um einen hinreichend liquiden und dadurch erst funkti-

onsfähigen Zertifikatmarkt zu ermöglichen, der eine notwendige Voraussetzung für dieses 

Modell ist. 

Ein weiteres Indiz für Praktikabilität sind die Informationen, die der Gesetzgeber über die 

Technologien benötigt, um eine Regelung zu entwerfen, die die Potenziale der Modelle aus-

nutzt. Für ein nicht nach Technik oder Standort differenziertes Quotenmodell benötigt er rela-

tiv geringe Informationen. Letztlich müsste er nur die Quote festlegen. Im Gegensatz dazu 

erfordert eine Einspeisevergütung, die Produzentenrenten abschöpft, eine Ex-ante-

Einschätzung technologie- und standortdifferenzierter Stromgestehungskosten. Im Falle ei-

ner fixen Marktprämie und einer fixen Kapazitätsprämie muss er zusätzlich die künftige Ent-

wicklung der Strompreise sowie die erforderliche Risikoprämie abschätzen. Mit einer Aus-

schreibung kann er dies am besten umgehen, da das Verfahren grundsätzlich so gestaltet 

werden kann, dass die Bieter ihre Kosten im Vergabeprozess zumindest annähernd offenba-

ren. Die jeweiligen hohen Informationserfordernisse können teils kompensiert werden, wenn 

die Regelung flexibel ist und neue Informationen in ihre Ausgestaltung einfließen können. 

Dies kann z. B. auch teils automatisch ¿ber Ăatmende Korridoreñ geschehen, wonach eine 

Einspeisevergütung, eine Marktprämie oder eine Kapazitätsprämie bei Über- oder Unter-

schreitung von Zwischenzielen des Ausbaus gesenkt bzw. erhöht werden. 
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Eine Kontinuität des Ausbaus lässt sich nur beschränkt sichern, da der Gesetzgeber zukünf-

tig stets anders entscheiden kann. Allerdings ist ein Quotenmodell besonders anfällig für 

zukünftige Änderungen, da diese Änderungen die Preise auf den Zertifikatmärkten und damit 

den erwarteten Ertrag aus den Zertifikaten beeinflussen. Bereits eine öffentliche Diskussion 

zukünftiger Änderungen könnte deshalb z. B. zu einem Zubaustopp führen.  

Eben deshalb ist auch die Flexibilität eines Quotenmodells eingeschränkt: Im Gegensatz zu 

den anderen Finanzierungsmechanismen führt eine Änderung des Quotenmodells unmittel-

bar zu Änderungen der Erlöse im Bestand. Im Gegensatz dazu ist in den anderen Finanzie-

rungsmechanismen der Ertrag im Bestand über einen Bestandschutz zumindest teilweise 

gesichert. In ihnen können auch für Neuanlagen die Höhen der Vergütungen bzw. Prämien 

oder Ausschreibemenge relativ schnell angepasst werden. Zu beachten sind dabei nur die 

Planungszeiträume für potenzielle Anlagenbetreiber, um zu vermeiden, dass langfristig ge-

planten und bereits weit entwickelten Projekten die Rentabilität entzogen wird. 

3.2.4 Modellempfehlung 

In diesem Kapitel wurden die grundlegenden Finanzierungsmodelle verglichen: 

 Einspeisevergütung 

 fixe (ex-ante) Marktprämie 

 Quotenmodell 

 (ex-ante administrativ festgelegte) Kapazitätsprämie und 

 Kapazitätsprämie auf Basis von Ausschreibungen. 

Die Besonderheiten der aktuell gültigen gleitenden Marktprämie ï die überwiegend als Mi-

schung von Einspeisevergütung und fixer (ex-ante) Marktprämie aufgefasst werden kann ï 

soll an dieser Stelle kurz ergänzend diskutiert werden.  

Die Zahlung, die ein Direktvermarkter in der gleitenden Marktprämie pro MWh erhält, errech-

net sich als: 

Einspeisevergütung (EV) zuzüglich der Managementprämie (MP) und des erzielten Preises 

aus dem Verkauf (P) minus dem rückwirkend berechneten tatsächlichen Monatsmittelwert 

des energieträgerspezifischen Marktwerts (MW). 

MW wird dabei ex-post für den Vormonat berechnet. Dazu wird zuerst z. B. für Wind-

Onshore der zu jeder Stunde des Monats sich ergebende Day-Ahead-Preis multipliziert mit 

der Summe der gesamten Wind-Onshore-Erzeugung in dieser Stunde in Deutschland. Diese 

Stundenwerte werden dann addiert und durch die gesamte Wind-Onshore-Erzeugung im 

betrachteten Monat dividiert.51  

Die Managementprämie wird als feste zusätzliche Vergütung auf die vermarktete Arbeit ge-

zahlt, wobei sie für fluktuierende Erzeugung ï PV, Wind-Onshore, Wind-Offshore ï erhöht 

ist, falls die Anlage für den Direktvermarkter fernsteuerbar ist. Diese Art der Bezahlung für 

eine Fernsteuerung ist höchst problematisch: Die wesentlichen zusätzlichen Erträge aus 

einer Fernsteuerbarkeit kommen aus einem zusätzlichen Erlös der Arbeit. Sie hängen also 

nicht mit der Nutzung der Fernsteuerbarkeit zusammen. Zudem erhöhen sie die Prämie auf 

                                                
51

 Die Berechnung für Photovoltaik und Wind-Offshore erfolgt entsprechend. Für die anderen erneuerbaren Ener-
gieträger wird der tatsächliche Monatsdurchschnitt des Day-Ahead-Preises herangezogen. 
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die eingespeiste Arbeit, wodurch sich der negative Preis betragsmäßig erhöht, ab dem Anla-

gen, die fernsteuerbar sind, abgeregelt werden. Damit einher geht der ungewollte Effekt, 

dass die Investition in eine Fernsteuerbarkeit umso lohnender wird, je seltener sie für eine 

Abschaltung genutzt wird. Da in eine Fernsteuerbarkeit investiert werden muss, ist darüber 

hinaus damit zu rechnen, dass längerfristige Verträge zwischen Direktvermarktern und Anla-

genbetreibern entstehen, was die Wechselmöglichkeiten der Anlagenbetreiber reduzieren 

und damit den Wettbewerb einschränken würde. 

Nach der Tabelle unten ist die gleitende Marktprämie mit Ausnahme der beiden Punkte zur 

Direktvermarktung ï Ăunverzerrte Reaktion auf Bºrsenpreiseñ und ĂHªufigkeit der 

Abregelungñ ï ähnlich wie eine Einspeisevergütung einzuschätzen. Dort ist sie der fixen 

Marktprämie ähnlich: Ein Direktvermarkter wird bei vollkommener Konkurrenz eine Anlage 

dann abregeln, wenn der Preis aus dem Verkauf ï(EV+MPïMW) unterschreitet. Er wird also 

nicht bereits abregeln, wenn der Börsenpreis null marginal unterschreitet, und eine 

Abregelung ist damit seltener als z. B. bei einer Kapazitätsprämie und ähnlich häufig wie 

z. B. bei einer (ex-ante) fixen Marktprämie zu erwarten.  

Ein sehr wesentliches Problem der gleitenden Marktprämie ist, dass der Marktwert von den 

Akteuren beeinflusst werden kann. So senkt ein Verkauf bei negativen Preisen den Markt-

wert und erhöht somit die Einnahmen der Einspeisung in allen anderen Stunden des Monats. 

Da bei Direktvermarktern bereits eine Marktkonzentration vorliegt und aufgrund der Fixkos-

ten einer Direktvermarktung auch eine zunehmende Konzentration zu erwarten ist, ist das 

grundlegende Design der gleitenden Marktprämie sehr problematisch.  

Die oben aufgeführten grundlegenden Finanzierungsmodelle wurden mit Hilfe von ausge-

wählten Kriterien aus dem technisch-ökologischen und ökonomischen Bereich hinsichtlich 

ihrer gesellschaftlichen Einbettung sowie der Umsetzbarkeit und Steuerbarkeit bewertet. Die 

folgende Tabelle gibt einen zusammenfassenden Überblick über die wesentlichen Unter-

schiede, die die Kriteriendiskussion für die Modelle aufzeigte. 
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Tabelle 5:  Übersicht über die Bewertung grundlegender Finanzierungsmodelle52; eigene 
Darstellung 

 

In der Gesamtschau erfüllt eine Einspeisevergütung einige Kriterien am besten: Vornehmlich 

die Akteursvielfalt sowie die insbesondere durch die Risikoverteilung begründeten geringsten 

Risikoprämien53 sind zu nennen. Deshalb erscheint es angezeigt, die Einspeisevergütung 

nicht vorschnell aufzugeben. Mögliche Chancen einer Direktvermarktung nutzt sie allerdings 

nicht.  

Bei den Instrumenten mit einer Direktvermarktung stellt sich das Quotenmodell als problema-

tisch heraus: Zwar kann es relativ einfach gestaltet werden, allerdings nur ohne eine Diffe-

renzierung nach Technologien und innerhalb einer Technologie. Unter dieser Bedingung 

wären auch Einspeisevergütung, fixe Marktprämie und Kapazitätsprämie relativ einfach. Eine 

Differenzierung ist aber erforderlich, um eine Kosteneffektivität und eine dynamische Effizi-

enz zu erreichen, insbesondere durch Minimierung der Produzentenrenten und Vermeidung 

von kostspieligen Technologiesprüngen. Vor diesem Hintergrund sind keine Vorteile einer 

Quote im Vergleich zu anderen Finanzierungsmechanismen mit Direktvermarktung zu er-

kennen. Das Quotenmodell wird deshalb im Weiteren nicht näher betrachtet.54  

                                                
52

 Ein sehr stark differenziertes Quotenmodell wird als unpraktikabel eingeschätzt, da es die essenzielle Voraus-
setzung für einen funktionierenden Zertifikatmarkt zerstört.  
53

 Das Risiko staatlicher Fehleinschätzungen bei der administrativen Ermittlung einer angemessenen Einspeise-
vergütung besteht verstärkt im Fall einer fixen Kapazitäts- oder Marktprämie, da deren staatliche Festlegung 
zusätzlich zur Investitionskostenabschätzung auch eine Prognose der Vermarktungserlöse erfordert. 
54

 Das gilt im Übrigen auch für alle anderen technologieneutralen Finanzierungsmodelle wie z. B. die technologie-
neutrale fixe Marktprämie. 
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Aus den anderen Modellen mit Direktvermarktung sticht die Ausschreibung durch die Ab-

schöpfung von Überrenditen und eine theoretisch relativ sichere Zielerreichung hervor. Das 

Design einer Ausschreibung muss aber sehr gut geplant werden, da kleine Unterschiede ihre 

Funktionsfähigkeit stark beeinflussen. Die Ausgestaltung muss deshalb sehr gründlich unter-

sucht werden. Ein unmittelbarer zeitnaher Übergang wäre sehr risikoreich und aufgrund der 

erforderlichen Informationen für die genaue Festlegung des Verfahrens auch kaum möglich 

(vgl. dazu ausführlich IZES-Papier in der Anlage).  

Eine fixe Kapazitätsprämie könnte ein geeigneter Übergang sein. Sie unterscheidet sich von 

der fixen Marktprämie v. a. dadurch, dass sie wie die Ausschreibung die Reaktionen von EE-

Anlagenbetreibern auf Preissignale nicht verzerrt. Die Marktprämie hingegen hat den Vorteil, 

dass eine größere EE-Strommenge untergebracht werden kann (vgl. dazu auch die weiter-

gehenden Ausführungen zur Vermarktung in Kapitel 5.3). Eine Auswahl zwischen diesen 

beiden Modellen kann nur nach detaillierter, technikspezifischer Analyse erfolgen, zumal 

einige Überlegungen bereits zeigten, dass bestimmte Kriterien ï z. B. dynamische Effizienz ï 

am besten durch eine technologiespezifische Ausgestaltung erfüllt werden können und diffe-

renzierte Finanzierungsmechanismen für das EE-Technologieportfolio nahelegen. Die Frage 

einer technikspezifischen Ausgestaltung ist nicht Gegenstand dieser Grundsatzdiskussion; 

sie wird im Rahmen der Entwicklung eines Vorschlags für die künftige Ausgestaltung aufge-

nommen (Kapitel 5). 

Tabelle 6:   Übersicht über das Spektrum aller Modelle für die Finanzierung von EE; eige-
ne Darstellung 
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4 Weitere Finanzierungssegmente des künftigen Strom-

systems: Systemdesign 

4.1 Vier Segmente und ihre Interdependenzen 

Das künftige, auf regenerativen Energien basierende Stromsystem besteht im Wesentlichen 

aus vier Segmenten, welche die Refinanzierung der notwendigen technischen Optionen leis-

ten müssen: 

 der Refinanzierungsmechanismus für fluktuierende Erneuerbare Energien (FEE), 

welche die Besonderheit einer nahezu grenzkostenfreien Stromerzeugung aufweisen. 

Aufgrund dessen und des damit verbundenen Merit-Order-Effekts ist eine ausschließ-

liche Finanzierung an den grenzkostenbasierenden Energy-Only-Märkten im Falle ei-

ner unelastischen Nachfrage nicht möglich (s. Kapitel 3.1). 

 die sogenannten Dispatchmärkte, welche die Optimierung des Einsatzes der verfüg-

baren Stromerzeugungsanlagen und der kurzfristig flexiblen Nachfrage leisten. Hier-

zu zählen insbesondere die Großhandelsmärkte mit den Intraday-, Spot- und Ter-

minmärkten. Weiter gefasst sind die Regelenergiemärkte für den sehr kurzfristig zu 

organisierenden Kraftwerks- und Lasteneinsatz zuständig, der für die Aufrechterhal-

tung der Systemstabilität notwendig ist. Mit Ausnahme der Regelenergiemärkte wird 

an den Dispatchmärkten ausschließlich das Gut ĂEnergieñ gehandelt und vergütet, 

daher werden diese als ĂEnergy-Onlyñ-Märkte (EOM) bezeichnet. 

 Kapazitätsmechanismen zur sicheren Finanzierung von Flexibilitätsoptionen, welche 

die FEE-Stromerzeugung künftig flankieren soll. Hierunter fallen nicht nur konventio-

nelle Kraftwerke, sondern auch regelbare EE sowie steuerbare Lasten. Im Gegensatz 

zu den Dispatchmärkten, welche die kurzfristige Koordination der vorhandenen Er-

zeugungsleistung und des Verbrauchs erfüllen sollen, aber auch perspektivisch keine 

ausreichenden Erlöse zur Deckung der Kapitalkosten erwarten lassen, dienen Kapa-

zitätsmechanismen der Generierung von flankierenden Investitionssignalen außer-

halb der Energy-Only-Märkte in die nötigen Flexibilitätsoptionen.  

 die Erbringung und Vergütung systemtechnischer ĂMust-Runñ-Funktionen durch 

Stromerzeugungsanlagen, welche aus netztechnischer Sicht unerlässlich sind.55 
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 Darüber hinaus kann ein Kraftwerk aus technisch-ökonomischen Gründen sowie aus weiteren Versorgungs-
pflichten (z. B. Wärme/Kälte) einen ĂMust-Runñ-Charakter aufweisen.  
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Abbildung 13:   Benötigte Finanzierungssegmente für ein FEE-zentriertes Stromsystem; ei-
gene Darstellung 

Nach heutigem Wissensstand kann voraussichtlich auf keines der genannten Finanzierungs-

segmente (vgl. Abbildung 13) verzichtet werden, ohne die Systemstabilität und Versorgungs-

sicherheit zu gefährden. Auf Erzeugungsseite stehen im künftigen Stromsystem langfristig 

die FEE und deren Refinanzierung im Mittelpunkt ï die übrigen Erzeuger und Nachfrager 

übernehmen dementsprechend die Rolle von Flexibilitätsoptionen zum Ausgleich der wetter-

abhängigen Einspeisung der FEE (vgl. IZES 2012). Flexibilitätsoptionen umfassen nicht nur 

die in der Diskussion häufig genannten flexiblen Erdgaskraftwerke, sondern grundsätzlich 

bestehende und neue konventionelle Stromerzeugungsanlagen 

 im In- und Ausland 

 mit oder ohne Wärmeauskopplung 

 auf der Basis fossiler oder biogener Brennstoffe 

 sowie Maßnahmen der Nachfragesteuerung und Speicher, sofern sie eine ausrei-

chende Flexibilität aufweisen. 

Flexibilitätsoptionen können auch Wärmespeicher bzw. Power-to-Gas darstellen, um eine 

flexiblere Fahrweise wärmegesteuerter Systeme zu erreichen bzw. Strom in Form von Gas 

saisonal zwischenspeichern zu können. In Kapitel 7 wird näher auf die Charakteristika von 

Flexibilitätsoptionen zur Flankierung der FEE eingegangen.  

Die Dispatchmärkte sind direkt durch die FEE-Stromerzeugung betroffen. Zum einen sorgt 

deren nahezu grenzkostenfreie und dargebotsabhängige Erzeugung für eine mengenmäßig 

tendenziell abnehmende, zum anderen für eine tendenziell zunehmend volatile Residuallast. 

Infolgedessen sinken die Einsatzzeiten der restlichen Teilnehmer an den Dispatchmärkten, 

welche mit einer entsprechend hohen Erzeugungsflexibilität darauf reagieren müssen. In-

wieweit steigende Knappheitspreise in Zeiten niedriger FEE-Erzeugung dem preissenkenden 
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Merit-Order-Effekt entgegenwirken können, ist eine offene Frage, die für zusätzliche Unsi-

cherheit bei Investitionen in Flexibilitätsoptionen sorgt. 

Neben dem Einfluss der FEE-Einspeisung auf die Bereitstellung langfristig ausreichender 

Erzeugungskapazität ist generell nicht gesichert, ob ein rein grenzkostenorientierter Energy-

Only-Markt hinlänglich hohe und häufige Knappheitspreise erzeugt (vgl. Joskow 2006). Dies 

hängt auch insbesondere von einer Erhöhung der Nachfrageelastizität ab und der damit ver-

bundenen möglichen Preissetzung durch die marginale Zahlungsbereitschaft der Nachfrage. 

Der noch zu großen Teilen in Deutschland bestehende Kraftwerkspark ist aktuell technisch 

nur bedingt in der Lage, die Herausforderung einer FEE-Flankierung zu bewältigen. Hier 

stehen demnach hohe Investitionen in Flexibilitätsoptionen an. 

Für die sichere Refinanzierung der Flexibilitätsoptionen können perspektivisch gesehen Ka-

pazitätsmechanismen notwendig sein, um die Erlöse aus den Energy-Only-Märkten zu er-

gänzen. Da aus netztechnischen Gründen ein Großteil der Netznutzer nicht einzeln vom 

Netz getrennt werden kann, ist für diese Gruppe kein Unterschied in der Versorgungssicher-

heit feststellbar (Nicht-Ausschließbarkeit). Aus diesem Grund offenbaren solche Netznutzer 

nicht ihre komplette Zahlungsbereitschaft für eine unterbrechungsfreie Versorgung mit Elekt-

rizität. Das Gut der Versorgungssicherheit weist somit Eigenschaften eines öffentlichen Gu-

tes auf und es existiert kein Marktpreis.  

Insbesondere Atom- und Braunkohlekraftwerke sorgen durch lange Anfahrtszeiten, langsa-

me Laständerungsgeschwindigkeiten und eine hohe Mindestlast sowie die verbundenen An- 

und Abfahrkosten für Inflexibilität im bestehenden Kraftwerkspark. Perspektivisch führt der 

beschriebene Einfluss der steigenden FEE-Erzeugung zu wirtschaftlichem Druck auf solche 

Erzeugungsanlagen. Langfristig sollten demnach die Preissignale des Dispatchmarkts ent-

weder zu einem Marktaustritt dieser Kraftwerke oder zu umfassenden Investitionen in deren 

Flexibilisierung führen. 

Anlagen für die Sicherstellung der Netzstabilität werden auch in einem Regenerativsystem 

benötigt. Daher besteht dringender Forschungsbedarf hinsichtlich der Einsatzmöglichkeit von 

FEE-Stromerzeugungsanlagen für netztechnisch notwendige Funktionen, um die Must-Run-

Erzeugung aus fossilen Anlagen im Stromsystem zu minimieren. Hierfür gibt es mit der Ver-

ordnung zu Systemdienstleistungen durch Windenergieanlagen, Vorgaben bezüglich der 

Wirk- und Blindleistungseinspeisung von PV-Anlagen sowie der 50,2-Hertz-Regelung zur 

sukzessiven Netzabtrennung von PV-Anlagen erste Ansätze und Umsetzungen. 

 

4.2 Versorgungssicherheit im künftigen Stromsystem / Kapazi-

tätsmechanismen 

Die Gewährleistung einer sicheren Versorgung mit Elektrizität ist eines der energiepoliti-

schen Hauptziele. Die Versorgungssicherheit in Deutschland, im Sinne einer unterbre-

chungsfreien Versorgung mit elektrischer Energie der am Stromnetz angeschlossenen Ver-

braucher, ist im weltweiten Vergleich eine der höchsten. Selbst kurzzeitige Unterbrechungen 

der Stromversorgung können sehr hohe volkswirtschaftliche Kosten verursachen. Der Erhalt 

dieses hohen Niveaus hat daher einen sehr hohen Stellenwert. Neben Netzengpässen und 

der mangelnden Verfügbarkeit von Brennstoffen können Erzeugungsengpässe aufgrund zu 
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wenig bereitstehender Erzeugungskapazität die Gründe für eine Versorgungsunterbrechung 

sein.  

FEE-Stromerzeugungsanlagen, v. a. PV- und Onshore-Windenergieanlagen, besitzen aus 

einer konservativen Sicht einen sehr niedrigen Leistungskredit (vgl. Ketterer 2012, S. 4; 

Ackerman et al. 2013, S. 122 f.). Während der Lastspitzen kann also davon ausgegangen 

werden, dass FEE-Anlagen nur einen kleineren Anteil ihrer Nennleistung als sicheren Beitrag 

zur Deckung der Nachfrage leisten können. Ein Mindestniveau an Versorgungssicherheit ist 

demzufolge durch die Verfügbarkeit regelbarer Erzeugungs-, Speicher- oder Lastverschiebe-

kapazität in ausreichender Höhe zu gewährleisten. Die Bundesnetzagentur sieht auf Grund-

lage der bundesweiten Plandaten der Kraftwerksbetreiber insgesamt einen Rückgang bei 

steuerbaren Kapazitäten bis 2020 in der Höhe von ca. 2,5 GW (BNetzA 2013, S. 37 f.). Wäh-

rend dies für die bundesweite Höhe der regelbaren Kraftwerksleistung als erträglich bewertet 

wird, sieht die BNetzA aufgrund der ungleichen regionalen Verteilung Probleme für die Situa-

tion der Versorgungssicherheit in Süddeutschland bis 2020. 

Aus systemischer Sicht ist zur Residuallastdeckung der Übergang zu einem deutlich flexible-

ren Kraftwerkspark nötig, da die bestehenden Inflexibilitäten nicht mit dem zukünftigen Sys-

tem vereinbar sind. Es ist jedoch unsicher, ob die im Energy-Only-Markt erzielbaren Erlöse 

bzw. die Erwartung darüber ausreichend sind, um die entsprechenden ökonomischen Anrei-

ze für Investitionen in die nötige Stromerzeugungskapazität und geeignete Flexibilitätsmaß-

nahmen zu generieren. Dies ist insbesondere dann der Fall, wenn folgende Tatbestände 

vorliegen:  

 bei weiterhin geringer Preiselastizität der Stromnachfrage und den damit zu niedrigen 

Strompreisen in Knappheitssituationen. Um hier Abhilfe zu schaffen, müssten einzel-

ne Stromverbraucher vom Netz getrennt werden können, sobald der Strompreis de-

ren Zahlungsbereitschaft übersteigt. Das Fehlen von ausreichend sicher 

antizipierbaren Knappheitspreisen innerhalb eines Jahres in der Häufigkeit, um auch 

die Fixkosten der Spitzenlastkraftwerke zu decken, wird als ĂMissing-Moneyñ-Problem 

bezeichnet (Cramton und Stoft 2006). 

 das Missing-Money-Problem könnte durch die zunehmende FEE-Stromerzeugung 

verstärkt werden, wenn der Zubau die Systemadaption übertrifft und dadurch Über-

kapazitäten zu weiter sinkenden Durchschnittspreisen auf den Großhandelsmärkten 

führen. Zu den schon vorhandenen Unsicherheiten über die Preise auf den kurzfristi-

gen Strommärkten kommt eine zusätzliche, starke Wetterabhängigkeit dazu, die ggf. 

zu einer höheren Risikokompensationsanforderung führt.  

 Preisobergrenzen (aktuell +/- 3000 ú/MWh f¿r Preisgebote auf dem Day-Ahead Han-

del der EPEX Spot)  für die Ergebnisse des börslichen Stromhandels. In den Preisbil-

dungsregeln der Börse festgelegte Restriktionen dienten ursprünglich dazu, die Aus-

übung von Marktmacht zu verhindern (Grimm et al. 2008). Faktisch sind hierunter 

auch politische Maßnahmen zu verstehen, um häufige hohe Strompreise zu verhin-

dern. Bereits die Möglichkeit, dass hier staatliche Maßnahmen ergriffen werden könn-

ten, erhöht die Unsicherheit von Kraftwerksinvestitionen und behindert das Zustande-

kommen von notwendigen Preissignalen bei extremer Knappheit.  

Aus diesem Grund kann perspektivisch ein Bedarf nach Instrumenten zur Gewährleistung 

der Versorgungssicherheit bestehen, welche die Bereitstellung von Kapazitäten flankierend 

durch Erlöse außerhalb des Energy-Only-Markts entlohnen. Bei deren Ausgestaltung ist da-
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rauf zu achten, dass die angereizten Anlagen eine ausreichende Flexibilität vorweisen, wie 

es die Flankierung der FEE-Stromerzeugung erfordert. Daneben ist eine Kannibalisierung 

des Energy-Only-Marktes zu verhindern. Mitnahmeeffekte für inflexible Bestandskraftwerke, 

die zu deren weiterem Erhalt führen, sind hingegen zu vermeiden. 

 

4.3 Weiterentwicklung Stromhandelsplätze 

4.3.1 Vortägiger Stromhandel 

Aufgrund der Dargebotsabhängigkeit und der immer erst kurzfristig guten 

Prognostizierbarkeit der FEE-Stromerzeugung stellen im aktuellen Systemdesign insbeson-

dere die Day-Ahead-, Intraday- sowie die Regelenergiemärkte die relevanten Märkte für die 

Refinanzierung und ï sofern eine Marktintegration angestrebt wird ï den Einsatz der FEE-

Anlagen dar. Einer verbesserten oder erst ermöglichten Teilnahme (im Fall der Regelener-

giemärkte) von FEE-Anlagen an diesen Handelsplätzen stehen jedoch strukturelle Hinder-

nisse im Weg. 

Im Day-Ahead-Markt erfolgt der Handel derzeit in stündlichen Tranchen, ergänzt um die 

Möglichkeit von Blockgeboten. Im Gegensatz zu steuerbaren Stromerzeugungsanlagen un-

terliegt die Produktion von FEE-Strom teilweise steilen Gradienten (d. h. großen Leistungs-

veränderungen in relativ kurzer Zeit), die eine Vermarktung anhand von Mittelwerten not-

wendig macht. Hieraus resultiert ein systematischer, zusätzlicher Prognoseausgleich gegen-

über einem Handel mit kürzeren Produktionszeiträumen.56 Dieser Ausgleich muss im nach-

folgenden, untertägigen Handel (Intraday-Markt) gedeckt werden, welcher jedoch gegenüber 

dem Day-Ahead-Markt hinsichtlich Preisfindung und -sicherung in diesem Zusammenhang 

nachteilig konzipiert ist.57 Durch verkürzte Handelstranchen könnten schon bekannte, u. U. 

sehr steile Gradienten (bspw. vor und nach der Leistungsspitze bei der PV-Einspeisung) 

besser berücksichtigt werden. Darüber hinaus lassen sich auch Rampenproblematiken im 

Netz durch einen viertelstündlichen Handel verringern, welche aus dem stündlichen Handel 

und unabhängig von der FEE-Erzeugung resultieren. 

Für die Prognosegüte von FEE gilt grundsätzlich, dass diese umso besser wird, je kürzer der 

Abstand zwischen Prognoseerstellung und Zeitpunkt der prognostizierten Einspeisung ist. 

Grundsätzlich ist der Stromhandel auch am Intraday-Markt möglich, hier findet ein kontinuier-

licher Handel und keine Einheitspreisauktion statt.  

Neben den theoretischen Vorteilen durch eine Anpassung der Handelsbedingungen zur Op-

timierung der FEE-Einbindung sind für eine Umsetzung jedoch unbedingt europäische bzw. 

europarechtliche Restriktionen zu beachten. Der vortägige Stromhandel in Deutschland ist 

derzeit über das sogenannte Market Coupling mit den diversen europäischen Märkten ver-

bunden. Eine Einführung von viertelstündlichen Handelstranchen ist auch aus europäischer 

Sicht durchführbar und vorteilhaft. Eine allein nationale Regelung im Blick auf die Handels-
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 Die Prognose lässt sich als stetige Funktion darstellen. Werden stündliche Tranchen gehandelt, so entstehen 
aufgrund der Steigung der Funktion zwangsweise Abweichungen gegenüber den Mittelwerten über Viertelstun-
den. 
57

 Der Handel auf dem Day-Ahead-Markt findet über eine Einheitspreisauktion statt und ist somit dazu konzipiert, 
den Kraftwerkseinsatz entsprechend der Stromerzeugungsgrenzkosten zu optimieren. Durch die stündliche Auf-
lösung werden Teilmengen der FEE-Stromerzeugung, resultierend aus den Gradienten, am Intraday-Markt ge-
handelt, obwohl sie grundsätzlich in die Einheitspreisauktion des Day-Ahead-Marktes passen, da sie in ihrer Art 
schon am Vortag bekannt sind.  
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zeiten würde hingegen den deutschen Markt vom europäischen entkoppeln. Hinsichtlich der 

Optimierung der FEE-Systemeinbindung hätte dies den negativen Effekt einer Reduzierung 

der Nachfrage zu Zeiten hoher FEE-Einspeisung. Der innerhalb Europas großflächige Aus-

gleich der verfügbaren FEE-Erzeugung würde somit erschwert. Ebenfalls würden sich euro-

parechtliche Probleme ergeben, welche an dieser Stelle nicht näher aufgeführt werden. 

Neben strukturellen Änderungen der Stromhandelsplätze können auch neuartige Strom-

großhandelsprodukte die Vermarktung von FEE-Strom unterstützen. Denkbar sind hier 

bspw. Wetterderivate zur Absicherung gegen Dargebotsrisiken oder Terminmarktprodukte, 

deren Profile und/oder Zeiträume an die Erzeugungsprofile von FEE-Anlagen angepasst 

sind. Weitere Möglichkeiten wären Gradientenprodukte, die die Brücke zwischen FEE-

Erzeugungsprofil und (kurzfristiger) Bandfahrweise schlagen und Flexibilität belohnen könn-

ten. Inwieweit sich neue Produkte herausbilden und zu einer verbesserten Vermarktung füh-

ren werden, kann derzeit noch nicht abgeschätzt werden. Die Ankündigung der Einführung 

des ĂPhelix Sun-Futuresñ durch die EPEX58 zeigt jedoch eine entsprechende Entwicklungs-

richtung bei den Strommarktprodukten.   

4.3.2 Regelenergiemärkte 

Eine Teilnahme von EE an den Regelenergiemärkten ist grundsätzlich ein Schritt in Richtung 

der energie- und klimapolitischen Ziele, da so fossile Stromerzeugung verdrängt und konven-

tionelle Must-Run-Kapazität nach und nach verzichtbar wird. Die Erbringung von System-

dienstleistungen durch EE-Anlagen wird in einem vollständig regenerativen Stromsystem 

ohnehin unentbehrlich. Die Identifikation und Verringerungen bestehender Hemmnisse stel-

len somit eine wichtige Weichenstellung dar. 

Bei einer erfolgreichen Öffnung der Regelenergiemärkte für EE und des damit verbundenen, 

erhöhten Wettbewerbs sind geringere Preise für Regelenergie zu erwarten. Um eine breite 

Teilnahme von EE, auch von FEE, an den Regelenergiemärkten zu ermöglichen, müssen 

Teilnahmebedingungen geändert werden. Diese lassen sich grundsätzlich in Teilnahmevo-

raussetzungen (Präqualifikation), ausgeschriebene Mindestverfügbarkeitsdauern (Zeitschei-

ben) sowie, als sekundärer Einfluss, arbeitsbasierte Finanzierungszahlungen unterteilen. 

Damit die Anpassung von technischen Präqualifikationsanforderungen an die notwendige 

Kommunikations- und Steuertechnik nicht die Kernaufgabe der Regelenergiemärkte, die 

Gewährung der Netzstabilität, negativ beeinflusst, sind weitere Untersuchungen nötig. Be-

reits identifizierte, technisch unbedenkliche Anpassungen, die eine Einbindung von EE-

Anlagen ermöglichen, sollten jedoch schnellstmöglich genutzt werden. Kosten für die 

Präqualifikation sind Bestandteil der Fixkosten von Anlagen und können entsprechend spe-

ziell für kleine Anlagen die Teilnahme an den Regelleistungsmärkten verhindern. Somit lie-

gen mitunter erhebliche Kostensenkungspotenziale vor, die durch gezielte Untersuchungen 

gehoben werden können. 

Zu lang definierte Zeitscheiben können gerade für FEE-Anlagen eine Bereithaltung verfügba-

rer Leistung und Vergütung über die Regelenergiemärkte unmöglich machen. Bspw. umfas-

sen im Rahmen der Sekundärregelleistung die Zeitscheiben fünf Tage (peak) bzw. eine Wo-

che. Für diesen Zeitraum nimmt die Prognosegenauigkeit über die FEE-Stromerzeugung 

rapide ab, eine Teilnahme nach aktuellen Bedingungen ist somit kaum möglich. Die ausge-

schriebenen Produkte sollten überprüft und entsprechend auf deutlich kürzere Zeiträume 
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 EPEX 2013. 
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bezogen werden, um die Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch FEE-Anlagen in 

den Regelenergiemärkten zu ermöglichen. 

Von der Bereitstellung von Regelenergie, insbesondere negativer Regelenergie, bleiben 

kaufvertragliche (Liefer-)Pflichten des Anlagenbetreibers im sonstigen Stromhandel unbe-

rührt. Für konventionelle Anlagen hat dies zur Folge, dass beim Abruf negativer Regelleis-

tung Brennstoffkosten, bei gleichzeitigen Erlösen aus der Stromveräußerung, entfallen. EEG-

Anlagen haben hingegen (neben u.U. marginalen Grenzkostenersparnissen) nicht unwesent-

lich höhere Opportunitätskosten, da sie beim Abruf als Regelenergie auf Zahlungen aus der 

Einspeisevergütung bzw. anderen einspeisebasierten Refinanzierungselementen (gleitende 

oder fixe Marktprämie) verzichten müssen, die an die tatsächliche Einspeisung geknüpft 

sind. Um dies zu ändern, müssten die EEG-Zahlungen im Rahmen der Bereitstellung von 

Regelenergie an eine bilanzielle Einspeisung gebunden werden. Oder alternativ von der tat-

sächlichen Arbeit losgelöste Refinanzierungselemente, wie bspw. Kapazitätszahlungen, ein-

geführt werden. 
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5 Vorschläge zur künftigen Finanzierung des Ausbaus  

Erneuerbarer Energien 

5.1 Erfolge, Stärken und Schwächen des bestehenden EEG 

Der Finanzierungsmechanismus für EE-Anlagen nach dem bestehenden EEG zeichnet sich 

im Wesentlichen durch folgende Eigenschaften aus: 

 technologiespezifische, fixierte Einspeisevergütungen pro erzeugter Energieeinheit 

unabhängig von Zeit und Ort über einen festen Zeitraum 

 degressive Ausgestaltung der fixen Vergütungen 

 vorrangiger Netzanschluss von EEG-Anlagen an das Stromnetz und Abnahmever-

pflichtung des erzeugten Stroms für den örtlichen Netzbetreiber 

 Einspeisevorrang für EEG-Strom59  

 Freistellung von der Bilanzverantwortung für EE-Erzeuger ohne Direktvermarktungs-

option nach fixiertem Tarif, was für die Anlagenbetreiber eine einfache Steuerung und 

ein geringes Risiko bedeutet. Das Risiko für Ausgleich von Fahrplanabweichungen 

durch Prognosefehler trägt der Übertragungsnetzbetreiber. 

 alternativ zur fixen Vergütung die Option einer Direktvermarktung durch den EE-

Erzeuger plus eine zusätzliche Markt- und Managementprämie, wobei sich die 

Marktprämie an der Festvergütung orientiert. 

Seit der Einführung des EEG im Jahr 2000 stieg der Anteil des Stroms aus regenerativen 

Energiequellen von etwa 7 % auf knapp 23 % im Jahr 2012. Damit hat sich das EEG als ein 

effektives Instrument zur Verfolgung der Ausbauziele erwiesen. Dabei haben die genannten 

Eigenschaften ï Anschlusszwang, Einspeisevorrang, kein Bilanzkreisrisiko ï mit den bereits 

in Kapitel 3.2 ausgeführten Vorteilen einer Einspeisevergütung zusammengewirkt: Durch die 

relativ geringen Risiken für Anlagenbetreiber konnte eine hohe Investitionssicherheit erreicht 

und eine Vielzahl von Akteuren aktiviert werden. Durch die Technologiedifferenzierung konn-

te ohne hohe Produzentenrenten eine technologische Vielfalt erreicht und eine technische 

Entwicklung vorangetrieben werden, wobei die Degression der Vergütung eine Verschiebung 

von Investitionen nach hinten unattraktiv machte. Allerdings zeigte sich, dass der Ausbau-

pfad nicht genau abgeschätzt werden konnte und z. B. bei PV zeitweise ein Zubau stattfand, 

der weit über den Erwartungen lag. Zudem konnten Überrenditen erzielt werden, da die Ver-

gütungen nicht entsprechend den standortabhängigen Bedingungen oder nicht schnell ge-

nug an Kostendegressionen angepasst wurden. Schließlich wird gerade aufgrund des ge-

wachsenen Anteils Erneuerbarer Energien mitunter als Manko des gegenwärtigen EEG an-

gesehen, dass keine oder nur sehr geringe Anreize für Anlagenbetreiber bestehen, den Be-

trieb, die Technik- oder Standortwahl an Preissignalen zu orientieren.  

Die Stärken und Schwächen des bestehenden EEG sind in der nachfolgenden Tabelle zu-

sammengefasst. 

                                                
59

 Durch die Einführung der Direktvermarktung zum 1. Januar 2012 ist der absolute Einspeisevorrang aufgegeben 
worden; durch eine entsprechende Zahlungsbereitschaft der Betreiber inflexibler Kraftwerke kann EE-Anlagen der 
Einspeisevorrang nunmehr Ăabgekauftñ werden. 
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Tabelle 7:  Stärken und Schwächen des bestehenden EEG; eigene Darstellung 

 

5.2 Ziele der Novellierung des EEG 

Mit dem EEG wird das Ziel verfolgt, die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien bis 

2020 auf einen Anteil von 40 % am Stromverbrauch zu erhöhen. Bereits durch den erfolgten 

Ausbau können Erneuerbare Energien in der Stromerzeugung nicht mehr als Nischenerzeu-

gung aufgefasst werden. Deshalb und aufgrund der im vorigen Abschnitt genannten Schwä-

chen des gegenwärtigen EEG wird in der aktuellen Diskussion um die Novellierung des EEG 

(s. u. a. Kopp et al. 2013, VKU 2013, Monopolkommission 2013, Agora 2013) ein erheblicher 

Handlungsbedarf gesehen. Dabei werden für die Novellierung folgende Ziele genannt: 

 Ein möglichst kosteneffizienter Ausbau der Erneuerbaren Energien und insbesondere 

die Vermeidung überhöhter Renditen sollen zu einer Absenkung bzw. einem langsa-

meren Anstieg der EEG-Umlage führen. 

 Die EE-Technologien sollen weiterentwickelt und die Kostendegression von EE-

Technologien soll fortgeführt werden. 

 Durch die vielfältigen Befreiungen von Industriebetrieben und des Eigenverbrauchs 

entstehen falsche Anreize, die einen effizienten Umgang mit Energie konterkarieren 

und die Belastung von nicht privilegierten Haushalten und Unternehmen erhöhen. Die 

Befreiungen sind deshalb auf das Notwendige zu begrenzen. 

 Die Menge des Zubaus an EE-Anlagen soll besser gesteuert werden als bisher, um 

einerseits eine Zielverfehlung, andererseits aber auch eine stärkere Belastung durch 

einen zu schnellen Ausbau zu vermeiden. 

 Eine verstärkte Marktintegration der Erneuerbaren Energien, d. h. eine stärkere Teil-

nahme an bestehenden Märkten und Koordination mit der konventionellen Erzeugung 

(vgl. Kapitel 2.2) wird gefordert. Dies soll möglichst zu einer systemdienlichen Ausle-

gung und Betriebsweise der EE-Anlagen führen. 
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 Eine verbesserte Koordination zwischen dem Ausbau der Erneuerbaren Energien 

und des nötigen Ausbaus der Stromnetze ist erforderlich, um sowohl einen unnötigen 

Netzausbau als auch eine aus netztechnischen Gründen erforderliche 

Abregelung/Abschaltung von EE-Anlagen zu vermeiden 

 Gleichzeitig muss auch die erzeugungsseitige Versorgungssicherheit gewährleistet 

werden, was ausreichende Erlöse für Reservekapazitäten und andere Flexibilitätsop-

tionen erfordert. 

Im Zentrum der Novellierungsdiskussion steht demnach die Frage, wie diese Ziele Ăam bes-

tenñ erreicht werden kºnnen. Die im Folgenden entwickelten Vorschlªge versuchen, diese 

Frage möglichst umfassend zu beantworten. 

 

5.3 Zur Vermarktung des Stroms aus EEG-Anlagen 

Eine verstärkte Vermarktung von Erneuerbaren Energien wird zunehmend gefordert, um 

über eine Orientierung der Erzeugung und der Investitionen in EE-Anlagen an Marktpreisen 

eine bessere Systemintegration derselben zu erreichen. Dass eine solche Orientierung bei 

regelbaren Erneuerbaren Energien gelingen kann, ist unstrittig, da kein grundsätzlicher Un-

terschied zu fossil befeuerten Kraftwerken vorliegt. Entsprechend werden regelbare und 

nicht regelbare Erneuerbare Energien in diesem Abschnitt getrennt betrachtet.  

5.3.1 Regelbare Erneuerbare Energien 

Zu den Flexibilitätsoptionen gehören auch die regelbaren Erneuerbaren Energien, in erster 

Linie also die Biomasse. Stromerzeugungsanlagen zur Nutzung von Biomasse verhalten sich 

perspektivisch dann zu jedem Zeitpunkt systemdienlich, wenn sie entgegengesetzt zum 

Wind- und Solardargebot eingesetzt werden: reduzierter Einsatz bei hohem Dargebot, voller 

Einsatz bei niedrigem Dargebot. Insbesondere wenn eine Abschaltung von Wind- und/oder 

PV-Anlagen droht, ist es sinnvoll, vorher Biomasseanlagen abzuregeln/abzuschalten und 

dadurch wertvollen Brennstoff einzusparen. Zudem kann eine Flexibilisierung dazu beitra-

gen, dass die Bioenergie Systemdienstleistungen übernimmt. Dann sind entsprechend weni-

ger fossile bzw. nukleare Kapazitäten hierfür erforderlich. 

Wenn man davon ausgeht, dass Preise an der Strombörse unterhalb der Brennstoffkosten 

der günstigsten nuklearen/fossilen Kraftwerke bestehenden Inflexibilitäten geschuldet sind, 

die kurzfristig nicht abbaubar sind, so ist zu überlegen, in welcher Weise diese Preise auf 

den Betrieb von bestehenden Biomasseanlagen im Rahmen der Direktvermarktung wirken 

sollen. 

Da der Strom aus Biomasseanlagen nach dem EEG aktuell mit Ausnahme der Anlagen in 

der Direktvermarktung unlimitiert in den Spotmarkt (Day-Ahead) geboten wird, hat er nach 

Merit-Order Vorrang gegenüber den inflexiblen konventionellen Kraftwerken, die limitiert ne-

gativ oder positiv bieten, und diese müssen unbeschadet ihrer Zahlungsbereitschaften abge-

schaltet werden, solange die Systemsicherheit dadurch nicht gefährdet wird. Müssten Bio-

masseanlagen mit ihren eigenen Grenzkosten in den Markt bieten, würden sie häufig aus der 

Merit-Order herausfallen, da diese i. d. R. höher sind als die der fossilen Kraftwerke (Braun- 
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und Steinkohle, Gas).60 Ein entsprechend hoher CO2-Preis wäre ein wirksames, effizientes 

und verursachungsgerechtes Steuerungsinstrument, um eine Verschiebung der Merit-Order 

zu erreichen, um damit eine höhere Vollbenutzungsdauer der Biomasse im Rahmen einer 

vollständigen Marktintegration zu erzielen. Bei aktuellen CO2-Preisen kann aber keine Steue-

rungswirkung hierdurch erzielt werden. Würden die Brennstoffkosten hingegen anderweitig 

finanziert und könnten die Biomasseanlagen ihren Strom somit unterhalb der Brennstoffkos-

ten des günstigsten fossilen oder nuklearen Kraftwerks in den Markt bieten, würden sie theo-

retisch nur dann herausfallen und ihre Anlagen abschalten, wenn der Preis unter 2 ct/kWh61 

fällt, spätestens jedoch, wenn er negativ wird.62 Ein Vermarktungsmodell für Biomasseanla-

gen, das sie zwingt, zu einem höheren Preis in den Markt zu bieten, würde demnach dazu 

führen, dass ihr Einspeisevorrang gegenüber konventionellen Kraftwerken aufgehoben wür-

de.  

Ohne Beachtung möglicher Erlöse konventioneller Kraftwerke aus den Regelenergiemärkten 

könnte ein Vermarktungsmodell für regelbare Erneuerbare Energien so ausgestaltet werden, 

dass sie gerade erst unterhalb dieses Preises abschalten, wenn man gleichzeitig eine hohe 

Vollbenutzungsdauer dieser Anlagen politisch anstrebt. Erlöse von konventionellen Kraftwer-

ken aus den anderen Märkten wären bei der Festlegung eines Grenzpreises zu berücksichti-

gen. Daneben sollte bei der Festlegung des Grenzpreises berücksichtigt werden, dass je 

niedriger dieser angesetzt wird, desto höhere Kosten entstehen in der EEG-Umlage. 

Dabei ist allerdings zu beachten, dass sich diese Forderung je nach Vermarktungsmodell 

ändern kann: 

 Bei der aktuell gültigen gleitenden sowie bei der fixen Marktprämie werden die Anla-

gen abgeschaltet, wenn der Börsenpreis negativer ist als die Differenz zwischen 

Markt- plus Managementprämie und den eingesparten Brennstoffkosten, vorausge-

setzt die Wärme kann anderweitig bereitgestellt werden. Bei hohen Brennstoffkosten 

führt die Marktprämie dazu, dass die Anlagen schon bei moderat negativen oder so-

gar bei leicht positiven Preisen abgeschaltet werden.  

 Bei der fixen Kapazitätsprämie würden die Anlagen bei Preisen unterhalb der eige-

nen Grenzkosten abgeschaltet, sie würden also aktuell ohne eine ergänzende Vor-

schrift im Hinblick auf ihren Einsatz nur bei äußerst günstigen Brennstoffkosten oder 

bei hohen Wärmegutschriften laufen. Freilich hätten sie die Möglichkeit, positive Re-

gelleistung anzubieten, dies allerdings in Konkurrenz zu fossilen und nuklearen 

Kraftwerken. 

 Bei einer Ausschreibung mit einer auf ú/kW festgelegten Pay-as-Bid-Zahlung würden 

die Anlagen ebenfalls nicht zu Preisen unterhalb der eigenen Grenzkosten betrieben 

und daher allenfalls in den Regelenergiemärkten fossile oder nukleare Kraftwerke er-

setzen können. 

Insgesamt kann daher festgehalten werden, dass ein Marktprämienmodell eher mit dem 

Einspeisevorrang für regelbare Erneuerbare Energien kompatibel ist als ein Kapazitätsprä-

mienmodell. 
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 Außer bei hohen Wärmeerlösen, die gegen die Grenzkosten gegen gerechnet werden können, sowie bei spe-
ziellen Reststoffen wie z. B. Altholz. 
61

 Mit einer Grenze von rund 2 ct/kWh würde Biomasse Atom- und neue Braunkohlekraftwerke gerade verdrän-
gen.  
62

 Die Möglichkeit einer positiven Regelenergie- bzw. einer Terminvermarktung soll hier zunächst ausgeklammert 
werden. 
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5.3.2 Fluktuierende Erneuerbare Energien 

In diesem Abschnitt soll der Frage nachgegangen werden, welche grundlegenden Vermark-

tungsmodelle für FEE-Anlagen existieren und wie ihre Chancen und Risiken sowie ihre Aus-

wirkungen auf die Investitionsbereitschaft zu beurteilen sind. Die Frage der Vermarktung 

fluktuierender Erneuerbarer Energien wird aufgrund ihrer Andersartigkeit im Vergleich zur 

fossilen Erzeugung ausführlich diskutiert. Dabei werden erst die Prämissen für die folgende 

Diskussion erläutert. Anhand dieser Prämissen werden dann die Vermarktungsmodelle dis-

kutiert. 

5.3.2.1 Prämissen der Systemtransformation 

Handlungsleitend für die Systemtransformation ist es, die Ausbauziele der Erneuerbaren 

Energien mindestens zu erreichen und unter Beachtung auch der mittel- und langfristigen 

CO2-Minderungsziele inflexible durch flexible Optionen zu ersetzen. Vor diesem Hintergrund 

können die folgenden Prämissen für die Phase der Systemtransformation formuliert werden: 

1) Optimale Nutzung von FEE-Anlagen 

(Nahezu) grenzkostenfreie Bestandsanlagen sind ökonomisch i. d. R. solchen Anlagen vor-

zuziehen, die Grenzkosten aufweisen. Da die fluktuierenden Erneuerbaren Energien nur 

sehr geringe Grenzkosten aufweisen, ist es im Rahmen der Systemtransformation wün-

schenswert, dass sie eine möglichst hohe Vollbenutzungsdauer erzielen. Eine Abregelung 

von FEE-Anlagen kommt aber aus zwei Gründen in Betracht: 

A] Systembedingte Abregelung  

 Die bundesweite Nachfrage ist geringer als das EEG-Angebot plus netztechnisch 

notwendige Must-Run-Anlagen.63 In diesem Fall sind zunächst steuerbare EEG-

Anlagen abzuregeln, vorzugsweise Biomasseanlagen, um wertvollen Brennstoff zu 

sparen. 

 Vorhandene Netzengpässe verhindern den Abtransport von regenerativem Über-

schussstrom und einen Redispatch konventioneller Kraftwerke. Hier sollte die 

Abregelung der EEG-Anlagen jedoch nicht dazu führen, die Netzbetreiber aus ihrer 

Verantwortung zu entlassen, die Netze bedarfsgerecht auszubauen. Es müssen in 

diesem Zusammenhang allerdings die Netzausbaukosten ins Verhältnis zur vermie-

denen Abregelung gesetzt werden, um eine optimal ausgelegte Netztopologie zu er-

halten (vgl. Kapitel 6.2). 

Diese in den beiden obigen Punkten betrachtete Form der Abregelung wird durch die Wahl 

des Vergütungsmodells nicht beeinflusst und in diesem Zusammenhang nicht nähergehend 

erläutert). 

B] Gebotsbedingte Abregelung Erneuerbarer Energien im Rahmen der Direktvermarktung  

 Im Rahmen der Direktvermarktung kann eine Abregelung von FEE-Anlagen bei Er-

reichung eines bestimmten Spotpreisniveaus betriebswirtschaftlich sinnvoll sein, ins-

besondere bei negativen Preisen. Die Direktvermarktung hebelt damit den 
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 Streng genommen wären hier auch noch die erneuerbaren Anlagen wie große Wasserkraftwerke zu berück-
sichtigen, die nicht durch das EEG erfasst werden, sowie KWK-Anlagen, die im Hinblick auf die Wärmebereitstel-
lung Inflexibilitäten aufweisen. 
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Einspeisevorrang aus. Je nach Modell unterscheidet sich die Höhe des Spotpreises, 

ab dem eine Abregelung betriebswirtschaftlich sinnvoll ist. 

 Im Hinblick auf die Systemtransformation und bei Zugrundelegen des Kriteriums der 

dynamischen Effizienz erscheint die gebotsbedingte Abregelung von FEE-Anlagen 

als problematisch. Bei allen Finanzierungsmodellen sollte es daher das Ziel sein, die-

se Art der Abregelung von FEE-Anlagen zu minimieren. 

2) Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks und Erhöhung der Elastizität 

der Nachfrage 

Legt man die Annahme zugrunde, dass das künftige Stromsystem durch die 

Dargebotsabhängigkeit von Wind- und Solaranlagen geprägt werden wird, so ist aus Grün-

den der Versorgungs- und Systemsicherheit deren Flankierung durch flexible Optionen si-

cherzustellen. Der Fokus der Betrachtung hier liegt auf der Erhöhung des negativen Flexibili-

tätspotenzials, welches u. a. durch Demand Side Management hinsichtlich einer Lasterhö-

hung bzw. in einer Verringerung der ĂMust-Runñ-Kapazitäten liegt. 

Bis 2016 wird das ĂMust-Runñ-Potenzial konventioneller Kraftwerke laut einer aktuellen Stu-

die mit ca. 15.000 MW abgeschätzt.64 

Must-Run hat folgende Ursachen: 

 inflexible Kraftwerke zur ausschließlichen Stromerzeugung (z. B. alte Braunkohle-

KW) 

 wärmegeführte KWK-Anlagen 

 zur Netzstabilität erforderlich Kraftwerke. 

Das Gesamtsystem sollte anreizen: 

 zur Flexibilisierung (Retrofit) inflexibler Kraftwerke (oder Stilllegung und Ersatz, falls 

Retrofit nicht möglich oder zu teuer) 

 zur Flexibilisierung der Fernwärmeerzeugung (Wärmespeicher, Power-to-Heat etc.) 

 zur Erbringung von Systemdienstleistungen zunehmend durch EE-Anlagen. 

Je länger signifikante Inflexibilitäten im System vorliegen, desto häufiger kommt es beim wei-

teren Zubau von EEG-Anlagen zu Situationen, in denen diese abschalten müssen. Ziel muss 

es daher sein, den Abbau der Inflexibilität mit dem Zubau der EEG-Anlagen mindestens zu 

synchronisieren. 

Ziel des Transformationsprozesses muss es insgesamt sein, über das Preissignal der Märkte 

Anreize zur bedarfsgerechten Einspeisung der konventionellen Kraftwerke und damit zur 

Flexibilitätserhöhung zu gewährleisten. Die Anreize werden über das Marktsignal gesteuert, 

wobei geringe bzw. negative Preise einen höheren Anreiz zur Flexibilisierung des Systems 

erwirken. In diesem Zusammenhang ist zu beachten, inwieweit das Finanzierungsmodell für 

Erneuerbare Energien die Systemtransformation und Ausweitung der Flexibilität anreizt.   

3) Gewährleistung von Akteursvielfalt 
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 Vgl. IAEW, consentec, FGH e. V. (2012). 
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Eine Veränderung des Finanzierungsmodells hat Rückwirkungen auf die Investitionsbereit-

schaft der Investoren. Es ist hierbei zu beachten, wie die unterschiedlichen Finanzierungs-

modelle das Chancen- und Risikoverhältnis der Investoren beeinflussen. Da Risiken die 

Akteursstruktur und damit -vielfalt maßgeblich beeinflussen, sind diese so zu verteilen, dass 

sie das Ziel einer breiten Akteursvielfalt im Segment der fluktuierenden Erneuerbaren Ener-

gien nicht gefährden. 

5.3.2.2 Mögliche marktorientierte Finanzierungsmodelle 

Die obigen drei Prämissen dienen im Folgenden als Kompass für die Ausgestaltung und Be-

urteilung der unterschiedlichen Vermarktungsmodelle für FEE-Anlagen. Im Folgenden soll 

diskutiert werden, wie die Marktintegration der FEE-Anlagen im Rahmen der Direktvermark-

tung ausgestaltet werden könnte und wie sich dies auf oben genannte Prämissen auswirkt. 

Die Marktintegration Erneuerbarer Energien ist im Lichte der Systemtransformation kein 

Selbstzweck, sondern Mittel zum Zweck, sie zu unterstützen und dazu beizutragen, sie mög-

lichst kosteneffizient zu bewältigen. Dabei sind folgende vier Grundmodelle der Vermarktung 

zu unterscheiden, wobei jeweils von einer technologiespezifischen Differenzierung ausge-

gangen wird:65 

 Das Modell Ăgleitende Marktprªmieñ bedeutet einen variablen Aufschlag pro kWh auf 

den Vermarktungserlös auf den einzelnen Marktstufen. 

 Das Modell Ăfixe66 Marktprªmieñ bedeutet einen festen Aufschlag pro Kilowattstunde 

auf den Vermarktungserlös auf den einzelnen Marktstufen. 

 Das Modell Ăfixe Kapazitªtsprªmieñ ist eine leistungsbezogene Zahlung in ú/kW, die 

noch mit einer Verfügbarkeitsrestriktion verknüpft werden muss, um den Anlagenbe-

trieb abzusichern. 

 Das Ausschreibungsmodell ist mit einer auf ú/kW festgelegten Pay-as-bid-Zahlung 

zusätzlich zu den Vermarktungserlösen auf den einzelnen Marktstufen verbunden. 

5.3.2.3 Chancen/Vorteile und Risiken/Nachteile einer Vermarktung von FEE-Anlagen  

Die aktuell gültige gleitende Marktprämie federt die Vermarktungsrisiken dadurch ab, dass 

ihre Höhe monatlich in Abhängigkeit vom durchschnittlichen Marktwert der jeweiligen Tech-

nologie angepasst wird. Sie eröffnet nur begrenzte Chancen auf höhere Gewinne durch 

überdurchschnittliche Erfolge bei der Vermarktung gegenüber der Referenzanlage. Bei 

Spotmarktvermarktung ist diese aber auch nur durch begrenzte Risiken begleitet. Die Risi-

ken konzentrieren sich hierbei insbesondere auf Ausgleichsenergierisiken. Das Modell eignet 

sich besonders für risikoaverse Investoren mit geringer Marktaffinität. Es werden von den 

Investoren geringe Risikoprämien zur Risikoübernahme verlangt. Die Investitionsbereitschaft 

wird hierbei insbesondere durch die Höhe des EEG-Satzes beeinflusst und reagiert damit 

sensitiv gegenüber dessen Veränderungen. Zur Vermeidung einer Überförderung und zum 

Erreichen der Ausbauziele muss die Festlegung des EEG-Satzes entsprechend eines iterati-

ven Anpassungsmechanismus staatlich gesteuert werden.  

Die Chancen und Risiken durch eine aktive Bewirtschaftung in den einzelnen Handelsstufen 

sind bei den anderen Modellen deutlich ausgeprägter. Diese führen dazu, dass die Marktteil-
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 Zur Ablehnung einer technologieneutralen Ausgestaltung vgl. Kapitel 3.2. 
66

 Fix bedeutet in diesem Zusammenhang auch immer ex-ante. 
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nehmer sich intensiv mit den Chancen und Risiken auf den einzelnen Marktstufen auseinan-

dersetzen und entsprechend ihrer individuellen Risikopräferenz die Vermarktung durchfüh-

ren. Die Investitionsbereitschaft bei der Ăfixen Marktprªmieñ und der Ăfixen Kapazitªtsprªmieñ 

hängt insbesondere von der Kombination aus der staatlichen Prämie und den erwarteten 

Markterlösen ab. Zukünftig erwartete Marktpreise haben in diesem Modell somit direkte 

Steuerungswirkung.  

Da die Prämien extern fixiert werden, ist zur Zielerreichung ein iterativer Suchprozess not-

wendig, um Überförderung bzw. Investitionszurückhaltung zu vermeiden. Hierbei muss der 

Staat auch die Anforderungen an Risikokompensation der Akteure bei der Prämienfestle-

gung abschätzen, um Investitionsbereitschaft auszulösen. Bei stark schwankenden Markter-

wartungen ist bei diesen Fördersystemen auch von einer deutlichen Zunahme der Schwan-

kungsbreite der Zubautätigkeit auszugehen, wenn die staatliche Prämie sich hieran nicht 

adaptiert. Die notwendigen Informationen zur Festlegung einer adäquaten Prämienhöhe er-

fordern somit viele Informationen, die nicht unmittelbar für den Staat ersichtlich sind.  

Bei dem Modell der Ausschreibung in Form des Pay-as-bid können die Marktteilnehmer 

passgenaue Gebote entsprechend der individuellen Investitionskalküle abgeben, welche die 

Anforderung an Risikokompensation und Marktpreiserwartung enthalten. Da die somit de-

zentral individuell festgelegten Prämienanforderungen dem Staat im Rahmen der Auktion 

übermittelt werden, muss dieser diese Informationen nicht selbst erheben. Es muss staatli-

cherseits somit auch kein Suchprozess für die Festlegung der adäquaten Förderhöhe vorge-

nommen werden, da dies die Auktion übernimmt.  

5.3.2.4 Grundsätzliche Aspekte der Direktvermarktung 

Im Rahmen der Systemtransformation kommt es zukünftig zu einer deutlichen Erhöhung der 

Einspeisung fluktuierender Erneuerbarer Energien. Bei den unterschiedlichen Fördersyste-

men im Rahmen der Direktvermarktung wird der Einspeisevorrang indirekt über die Gebots-

stellung aufgehoben. Jede Form der Direktvermarktung verringert das Potenzial negativer 

Preise. Die unterschiedlichen Ausgestaltungsformen wirken hierbei leicht unterschiedlich. Es 

gibt je nach Ausgestaltungsvariante einen unterschiedlichen Schwellenwert des Spotpreises, 

ab dem es zu einer Abregelung/Abschaltung kommt. 

Tabelle 8:  Abschaltung von FEE-Anlagen in verschiedenen Marktmodellen; eigene Dar-
stellung 

 

Je nach Vermarktungsmodell ergeben sich hierbei wiederum unterschiedliche Reaktionen: 

 Bei der gleitenden Marktprämie würden die Anlagen erst abgeschaltet, wenn der Bör-

senpreis negativer ist als die Differenz zwischen festgelegter EEG-Vergütung und 

dem durchschnittlichen monatlichen Spotmarkterlös plus Managementprämie. Wäh-

rend diese bei Windkraftanlagen an guten Standorten relativ gering ist, ist sie für PV-

Anlagen größer.  






























































































































































































