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Kurzfassung 

Die Rolle der Erneuerbaren Energien (EE) in der Stromerzeugung in Deutschland und Europa 

hat in den letzten Jahren erheblich an Bedeutung gewonnen. Das EEG stellt seit seiner Ein-

führung im Jahre 2000 das wichtigste Förderinstrument für die Stromerzeugung aus Erneuer-

baren Energien in Deutschland dar und hat seine hohe Effektivität in den letzten Jahren ein-

drucksvoll unter Beweis gestellt. 

Die zunehmende Bedeutung der Erneuerbaren Energien verlangt eine verbesserte Netz- und 

Marktintegration. Die Integrationsfähigkeit der Netze und die Flexibilitäten in der Stromer-

zeugung geraten zunehmend an ihre Grenzen. Neben der Effektivität des EEG erlangt bei 

hohen Anteilen Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung die Effizienz des Förderin-

strumentes zunehmende Relevanz. Dieses gilt sowohl hinsichtlich der Notwendigkeit einer 

zunehmenden Orientierung der Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien am tatsächli-

chen Strombedarf und dem Bedarf an Systemdienstleistungen als auch bezüglich der Kosten-

orientierung bei der Förderung von unterschiedlichen EE-Technologien. Auch das Energie-

konzept identifiziert in diesen Bereichen erheblichen Anpassungsbedarf bei der Förderung der 

Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien und der Schaffung von geeigneten Rahmenbe-

dingungen zur Integration Erneuerbaren Energien in das Elektrizitätsversorgungssystem. 

Der Stand des EE-Ausbaus und die absehbare weitere Steigerung des EE-Anteils an der 

Stromversorgung erfordern somit eine sukzessive Veränderung und Optimierung der jetzigen 

Förderstruktur, die im Rahmen der nächsten EEG-Novellierung Gegenstand der Diskussionen 

sein sollte. Vor dem Hintergrund einer Erhöhung von Anreizen zu bedarfs- und marktgerech-

tem Verhalten der EE-Anlagenbetreiber, einer stärkeren Orientierung der Förderung der EE-

Technologien an deren kurz- und mittelfristigen Wettbewerbsfähigkeit und des potenziellen 

langfristigen Beitrags zur sicheren Elektrizitätsversorgung in Deutschland werden einzelne 

Regelungen des EEG, die mit diesen Regelungen verbundenen volkswirtschaftlichen Kosten 

sowie die potenziellen Möglichkeiten einer verbesserten Ausgestaltung des EEG analysiert 

und bewertet. 

Das BMWi hat vor diesem Hintergrund die Arbeitsgemeinschaft aus Consentec Consulting 

für Energiewirtschaft und –technik GmbH, Aachen, (Consentec), r2b energy consulting 

GmbH, Köln, (r2b) und Forschungsgemeinschaft für Elektrische Anlagen und Stromwirt-

schaft e. V., Mannheim, (FGH) mit einer Untersuchung zu Optimierungsmaßnahmen und der 
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Notwendigkeit einer Umstrukturierung bei der EEG-Förderung zur verbesserten Netz- und 

Marktintegration beauftragt. Zu ausgewählten juristischen Fragen der möglichen Erbringung 

von Regelenergie durch EE-Anlagen hat die Arbeitsgemeinschaft das Institut für Berg- und 

Energierecht der TU Clausthal (Herr Prof. Weyer) über einen Unterauftrag einbezogen.  

In nachfolgender Kurzfassung werden die wesentlichen Ergebnisse, Schlussfolgerungen und 

Empfehlungen der Analysen zu den verschiedenen Arbeitspaketen zusammengefasst. 

Verbesserte Netz- und Marktintegration von Windkraftanlagen (AP1) 

Die derzeitige Förderungsstruktur des EEG mit Vergütungszahlungen für die eingespeiste 

Energie motiviert eine Auslegung und Fahrweise der EE-Anlagen hinsichtlich einer optimalen 

Ausnutzung eines fluktuierenden Primärenergiedargebots, was bei Windenergieanlagen 

(WEA) zu Einspeisecharakteristiken geführt hat, die eine Netz- und Marktintegration er-

schweren. Aus den hohen Gradienten der Anlagenkennlinie insbesondere im Bereich häufig 

vorliegender Windgeschwindigkeiten resultieren bereits bei kleinen Windgeschwindigkeits-

fluktuationen große Schwankungen der eingespeisten Leistung. Besonders kritisch ist dies 

hinsichtlich der dann auftretenden Leistungsgradienten sowie der somit erschwerten 

Prognostizierbarkeit aufgrund der Auswirkungen auf die Reservehaltung im Kraftwerkspark 

zu bewerten. Zugleich führt die heutige Ausgestaltung der Förderung allerdings zu einer 

effektiven und effizienten Ausnutzung der Windenergie an den jeweiligen Standorten bei 

gegebenen Förderkosten. 

Bei Loslösung von der bisherigen ertrags- und damit nach geltendem EEG auch erlös-

optimierten Auslegung von WEA lassen sich die genannten Problemstellungen hinsichtlich 

der Netz- und Marktintegration grundsätzlich mittels einer Verstetigung der 

Einspeiseganglinien sowie einer Erhöhung der Volllaststundenzahl der WEA adressieren, da 

sich Angebotsspitzen verringern, geringere Streuungen der eingespeisten Leistung und somit 

ein größerer Beitrag zur gesicherten Leistung ergeben und die Leistungsgradienten der Wind-

energieeinspeisung verringern. In der Folge können Einspeisemengen auch besser 

prognostizierbar werden, so dass sich der Flexibilitätsbedarf im konventionellen Stromerzeu-

gungssystem verringert. 

Die Analysen zeigen, dass verschiedene Anpassungen der bisherigen Auslegung von Wind-

energieanlagen in unterschiedlichem Ausmaß zu einer verbesserten Markt- und Netzintegrati-

on dieser Anlagen führen können. Mit einer Erhöhung der Nabenhöhe lassen sich in relativ 
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geringem Umfang konventionelle Kraftwerkskapazitäten einsparen und die für den 

Prognosefehler der Einspeisung relevanten Leistungsgradienten verringern. Gleichzeitig 

steigen mit einer höheren Nabenhöhe die Volllaststunden der Anlagen aufgrund der besseren 

Windbedingungen. Neben diesen positiven Effekten, ist eine höhere Nabenhöhe aufgrund des 

steigenden Energieertrags zusätzlich mit sinkenden spezifischen Kosten verbunden. Insgesamt 

ist diese Anpassung somit aus energietechnischen und wirtschaftlichen Aspekten positiv zu 

bewerten. Anreize zum Bau höherer Nabenhöhen existieren bereits aus der heutigen, auf 

Energieertragsmaximierung ausgelegten, Förderungsstruktur des EEG heraus. Allerdings 

verhindern derzeit häufig genehmigungsrechtliche Auflagen eine Steigerung der Nabenhöhe. 

Durch eine Überdimensionierung der Rotorblattlänge bzw. eine Unterdimensionierung des 

Generators und der weiteren elektrischen Komponenten lassen sich die Volllaststunden der 

einzelnen WEA ebenfalls erhöhen. Durch eine Unterdimensionierung des Generators lässt 

sich insbesondere die Häufigkeit großer Leistungsgradienten und damit auch die Höhe des 

Prognosefehlers der Windenergieeinspeisung verringern. Da elektrische Versorgungsnetze 

stets auf die maximal zu erwartende Belastung auszulegen sind, können durch Unterdimen-

sionierung der WEA-Generatoren und somit Verringerung der auslegungsrelevanten Maxi-

maleinspeisung im Einzelfall weiterhin Einsparungen im Bereich des Netzausbaus auf Vertei-

lungsnetzebene erzielt werden. Allerdings sind bei Unterdimensionierung der einzelnen 

WEA-Generatoren zum Erreichen eines bestimmten Energieertrags im Vergleich zur derzeiti-

gen Anlagenauslegung insgesamt deutlich mehr WEA erforderlich. Dies würde zum einen die 

Kosten zum Erreichen dieser EE-Erzeugung deutlich erhöhen. Zum anderen ist ein höherer 

Flächenbedarf für die zusätzlichen WEA erforderlich. Die deutliche Kostensteigerung durch 

die zusätzlich erforderlichen WEA führt bei dieser Variante dazu, dass zusätzliche Anreize 

zur Unterdimensionierung des WEA-Generators nicht generell empfohlen werden können.  

Die Variante einer kontinuierlichen Abregelung der WEA ist insgesamt lediglich mit geringen 

positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration verbunden. Durch eine kontinuierliche 

Abregelung der WEA lässt sich die Häufigkeit hoher Leistungsgradienten vermindern. Aller-

dings bestehen erhebliche Ertragseinbußen, welche die spezifischen Anlagenkosten deutlich 

erhöhen. Diese Variante kann somit nicht empfohlen werden. 

Insgesamt zeigt sich somit, dass eine Anpassung der Auslegung der Windenergieanlagen zwar 

grundsätzlich zu positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration führen kann. Aller-

dings sind die damit verbundenen zusätzlichen Kosten teilweise deutlich höher als der Nut-
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zen. Ausnahme bildet die Option einer höheren Nabenhöhe, die bereits heute wirtschaftlich ist 

jedoch aufgrund fehlender Genehmigungen häufig nicht umsetzbar ist. 

Erbringung von Systemdienstleistungen (AP 2) 

Der sichere Betrieb elektrischer Energieversorgungssysteme erfordert u. a. die Erbringung 

verschiedener Systemdienstleistungen, von denen im Zusammenhang mit der Optimierung 

der EEG-Förderung insbesondere die Spannungs-Blindleistung-Regelung, die Bereitstellung 

ausreichender Kurzschlussleistung und die Leistungs-Frequenz-Regelung, relevant sind. Zum 

Thema Leistungs-Frequenz-Regelung wird nachfolgend der insbesondere im Zusammenhang 

mit Netzanschlussregeln relevante Aspekt „Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz“ disku-

tiert.  

Mit fortschreitendem EE-Ausbau stellt sich zunehmend das Problem der ausreichenden Ver-

fügbarkeit von Systemdienstleistungen, denn diese Dienstleistungen werden bisher überwie-

gend bis nahezu ausschließlich durch konventionelle Erzeugungsanlagen bereitgestellt. Diese 

Erzeugungsanlagen werden jedoch zunehmend durch EE-Anlagen verdrängt. Vor diesem 

Hintergrund wird vielfach die verstärkte Beteiligung von EE-Anlagen an der Erbringung von 

Systemdienstleistungen gefordert. Somit stellt sich also die Frage, welche EE-Anlagen effek-

tiv und effizient welche Systemdienstleistungen erbringen können. Dabei ist zu unterscheiden 

zwischen Neuanlagen und Bestandsanlagen; bei Bestandsanlagen stellt sich insbesondere die 

Frage, ob Anlagen, die bisher nicht in der Lage sind, bestimmte Dienstleistungen zu erbrin-

gen, entsprechend nachgerüstet werden können und ob dies kosteneffizient möglich ist. 

In der Sparte der Windenergieanlagen wurden in der Vergangenheit ein sogenannter System-

dienstleistungsbonus im EEG verankert sowie technische Mindestanforderungen geregelt. Für 

andere EE-Technologien existieren derartige Bonus-Regelungen nicht. Folglich stellt sich die 

Frage, ob es sinnvoll wäre, für diese Technologien entsprechende Regelungen vorzusehen. 

Spannungs-Blindleistungs-Regelung 

Die bestehenden oder – mit Blick auf Niederspannungsnetze – in Kürze in Kraft tretenden 

Anforderungen an Erzeugungsanlagen sind unserer Einschätzung nach technisch notwendig 

und sinnvoll, um eine möglichst effiziente Integration von EE-Anlagen in Verteilnetze zu 

erreichen. Entscheidend ist, dass diese technisch bedingten Mindestanforderungen zukünftig 

für alle Technologien von Erzeugungsanlagen, d. h. EE- wie konventionelle Anlagen, gelten. 
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Dann ist es aus unserer Sicht für Neuanlagen zukünftig nicht notwendig und sinnvoll, speziel-

le Förderinstrumente vorzusehen, zumal die Mehrkosten von Anlagen, die mit einer Blindleis-

tungsregelfähigkeit ausgerüstet sind, nur geringfügig über denen einer Anlage ohne entspre-

chende Fähigkeiten liegen. Für Altanlagen können hingegen Förderinstrumente zur Stimulie-

rung einer Nachrüstung der Blindleistungsregelfähigkeiten sinnvoll sein. Derzeit ist von ca. 

17 GW installierter Erzeugungsleistung in Fotovoltaikanlagen auszugehen, die, von wenigen 

Ausnahmen abgesehen, keine steuerbare Blindleistungsbereitstellung aufweisen. Im Hinblick 

auf den zukünftigen Netzausbaubedarf halten wir den Nutzen einer Nachrüstung bestehender 

Fotovoltaikanlagen für durchaus nennenswert. Eine Nachrüstung ist grundsätzlich technisch 

möglich; der hiermit verbundene Aufwand jedoch je nach Anlagentyp unterschiedlich hoch. 

In jedem Fall ist zwar nur der Wechselrichter von einer solchen Nachrüstung betroffen. Er-

folgt eine Nachrüstung durch ein in vielen Fällen mögliches vergleichsweise preiswertes 

Software-Update, so ist dabei zu beachten, dass dies geringfügige Ertragseinbußen zur Folge 

hat. Soll die Nachrüstung dagegen ertragsneutral erfolgen, so müsste in jedem Fall der Wech-

selrichter gegen ein Modell mit entsprechend höherer Bemessungsleistung ausgetauscht wer-

den, was – da die Kosten eines Wechselrichters immerhin ca. 10 % der Investitionskosten der 

gesamten PV-Anlage betragen – nicht sinnvoll erscheint. 

Kurzschlussleistungsbereitstellung 

Aus technischer Sicht und im Hinblick auf eine Konsistenz mit den Anforderungen an Erzeu-

gungsanlagen mit Netzanschluss in der Mittelspannungsebene erscheint es sinnvoll, Anforde-

rungen insbesondere hinsichtlich einer UVRT-Fähigkeit bei Erzeugungsanlagen mit An-

schluss an Niederspannungsnetze, zu stellen, um zu verhindern, dass bei ungünstigen Span-

nungseinbrüchen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet wird und damit 

die gesamte Systemstabilität gefährdet wird. (Eine derartige Anforderung wird derzeit im 

Zuge der Novellierung der VDE-FNN Richtlinie zum Anschluss von Erzeugungsanlagen an 

NS-Netze erörtert.) Da derartige Anforderungen für größere Anlagen (mit Anschluss an Mit-

telspannungsnetze) bereits existieren, und die Funktionalitäten grundsätzlich auf kleinere 

Anlagen übertragbar sind, ist davon auszugehen, dass entsprechende technische Lösungen 

auch für kleinere Anlagen (mit Anschluss an Niederspannungsnetze) ohne größeren Entwick-

lungsaufwand verfügbar sind. Die Mehrkosten ergeben sich (da die Dimensionierung der 

Wechselrichter unabhängig von der UVRT-Fähigkeit erfolgt) ausschließlich durch die erfor-

derliche Softwareanpassung, die im Bereich von bis zu 10 % der Wechselrichterkosten liegen 
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dürfte. Somit führt die Bereitstellung einer UVRT-Fähigkeit bezogen auf die gesamten Kos-

ten einer PV-Anlage zu Mehrkosten von lediglich ca. 1 %. 

Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz 

Gesonderte technische Anforderungen sind aus unserer Sicht für Neuanlagen nicht notwen-

dig, da die Fähigkeit zur rampenförmigen Wirkleistungsregelung ohnehin bereits durch beste-

hende oder derzeit in Abstimmung befindliche Regelwerke gefordert wird. Für Altanlagen mit 

Anschluss an Niederspanungsnetze halten wir vor dem Hintergrund der mit Frequenzfragen 

verbundenen Systemsicherheitsrelevanz Maßnahmen zur Nachrüstung für sinnvoll. 

Eigenverbrauchsregelung für Strom aus Fotovoltaikanlagen (AP 3) & Förderung 

von Fotovoltaikanlagen bei „Netzparität“ (AP 4) 

Die Stromerzeugung aus Fotovoltaikanlagen verursacht innerhalb des EEG die höchsten 

spezifischen Förderkosten. Eine Fortschreibung der Ausweitung der Stromerzeugung aus PV-

Anlagen in den letzten Jahren wird zu einer erheblichen Erhöhung der EEG-Umlage und einer 

langfristigen Belastung der Stromverbraucher führen. Vor diesem Hintergrund ist es erforder-

lich, die Möglichkeiten einer Reduzierung der im Verhältnis zu anderen EE-Sparten hohen 

Förderkosten im Rahmen der für das Jahr 2012 vorgesehenen Novellierung des EEG erneut 

zu prüfen. In diesem Zusammenhang ist auch die Eigenverbrauchsregelung, die im Jahre 2009 

eingeführt wurde und zunächst bis zum 1. Januar 2012 befristet ist, ein wichtiger Aspekt. In 

direktem Zusammenhang mit dem Eigenverbrauch des Fotovoltaikstroms steht die sogenann-

te „Netzparität“. Fälschlicherweise wird mit der Netzparität häufig das Erreichen der (be-

triebswirtschaftlichen) Konkurrenzfähigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen assoziiert. 

Allerdings bezieht sich die Netzparität ausschließlich auf den eigenverbrauchten Strom. D. h. 

die Netzparität ist per Definition erreicht, wenn der Vergütungssatz (auf Basis der Stromge-

stehungskosten in PV-Anlagen) geringer als die möglichen vermiedenen Kosten einer Substi-

tution von Strombezug der Endverbraucher durch Eigenverbrauch aus PV-Anlagen ist. Bei 

Anlagen mit Eigenverbrauchsanteilen unter 100 % führt das Erreichen der Netzparität nicht 

direkt zur betriebswirtschaftlichen Rentabilität. Die volkswirtschaftliche Konkurrenzfähigkeit 

von PV-Anlagen gegenüber anderen Technologien ist auch im Fall einer betriebswirtschaftli-

chen Rentabilität nicht bei Eigenverbrauchsanteilen unter 100 % gegeben.  
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Die derzeitige Förderung der Fotovoltaik setzt einen Anreiz zur Maximierung des Energieer-

trags und führt somit dazu, dass die PV-Erzeugung zunehmend häufig oberhalb der momenta-

nen Verbrauchslast liegt. Um eine Ausrichtung der Anlagendimensionierung an der jeweili-

gen Last zu erreichen, müsste die Förderung für Eigenverbrauch theoretisch nochmals deut-

lich erhöht werden oder alternativ die Vergütung für eingespeisten Strom deutlich abgesenkt 

werden. Die Untersuchungen zeigen, dass eine solche Kopplung von dezentraler Erzeugung 

und dezentraler Last allerdings in der Regel lediglich geringe oder keine positiven Effekte für 

das Gesamtsystem hat. Die derzeitige Förderung setzt zwar einen Anreiz, die PV-Anlage für 

einen möglichen Eigenverbrauch nutzbar zu machen, um höhere Gesamterlöse zu erzielen. 

Die Dimensionierung der Anlage dürfte bei der derzeitigen Ausgestaltung jedoch im Wesent-

lichen nicht beeinflusst werden. Durch die zusätzliche Förderung des Eigenverbrauchs erhö-

hen sich die Renditen der Anlagenbetreiber und es entstehen im Wesentlichen reine Mitnah-

meeffekte. Die Auswirkungen auf die Strompreise der Endverbraucher sind zwar lediglich 

geringfügig. In der Tendenz steigen sie aber bei einer höheren Inanspruchnahme des Eigen-

verbrauchs, da die Gesamtkosten des Elektrizitätssystems auf eine geringere Verteilungsbasis 

umgelegt werden. Somit erfolgt eine Umverteilung der Systemkosten von den PV-

Anlagenbetreibern mit Eigenverbrauchsnutzung zu den restlichen Stromendverbrauchern. 

Zudem ist zu beachten, dass ein zunehmender Eigenverbrauch allenfalls mittel- bis langfristig 

in Kombination mit dezentralen Speichern und/oder ein an die tatsächliche Erzeugungsleis-

tung angepasstes Verbrauchsverhalten zu einer netzentlastenden Wirkung führen kann. Viel-

mehr kann eine von der tatsächlichen Erzeugungsleistung unabhängige Anpassung des Verb-

rauchverhaltens kurzfristig ggf. auch dazu führen, dass sich die Lastspitzen erhöhen und 

dadurch sogar ein stärkerer Netzausbau erforderlich ist. Eine nennenswerte netzentlastende 

Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt. Beide Effekte 

sind allerdings als untergeordnet gegenüber der Zunahme der Netzkosten einzuordnen, die 

sich ohnehin durch den Zubau der dezentralen Erzeugungsanlagen ergibt. 

Da insgesamt keine wesentlichen positiven Effekte mit einem zunehmenden Eigenverbrauch 

verbunden sind und in der Tendenz die Strompreise für den Endverbraucher steigen werden, 

wird von einer Beibehaltung der Eigenverbrauchsförderung abgeraten. Der Wegfall von 

Einnahmen der öffentlichen Hand bestärkt dieses Ergebnis zusätzlich. 

Spätestens ab dem Erreichen der Netzparität ist eine zusätzliche Förderung des Eigenver-

brauchs nicht mehr relevant. Auf Grundlage der derzeitigen Ausgestaltung des EEG sowie der 
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mittelfristigen PV-Zubauprognose des IE Leipzig ist dieser Zeitpunkt für das Jahr 2013 zu 

erwarten. Sobald die Netzparität erreicht ist, kann die Vergütung für PV-Dachanlagen theore-

tisch vollständig eingestellt werden, da der EE-Betreiber eingesparte Strombezugskosten 

gegen seine Stromgestehungskosten der PV-Anlage rechnen kann. Damit würden zunächst 

lediglich diejenigen PV-Anlagen zugebaut werden, die einen Eigenverbrauchsanteil von 100 

% erreichen können. Dieser Anteil lässt sich insbesondere erreichen, in dem die Anlage auf 

die Höhe der Last dimensioniert wird. Würde die Förderung gänzlich eingestellt werden, 

würden somit deutlich kleinere PV-Anlagen zugebaut werden. Die kleinere Dimensionierung 

der Anlage ist jedoch wiederum mit höheren Stromgestehungskosten verbunden. Somit ist zu 

erwarten, dass zumindest für eine bestimmte Zeit vergleichsweise weniger PV-Zubau bezogen 

auf die neu installierte Leistung erfolgt. 

Eine Erhöhung des Eigenverbrauchanteils kann alternativ auch über einen dezentralen Spei-

cher erfolgen. Allerdings sind die derzeitigen Speichersysteme noch sehr teuer. Im Rahmen 

der Analyse konnte gezeigt werden, dass der Zubau eines dezentralen Speichers für PV-Strom 

aus kleinen Dachanlangen lediglich durch massive zusätzliche Förderung des Eigenver-

brauchs angereizt werden kann. Die Förderung des eigenverbrauchten PV-Stroms für einen 

EV-Anteil von mehr als 30% müsste von derzeit 16,74 €-Cent je kWh auf mehr als 100 €-

Cent je kWh ansteigen, damit sich eine Speicherinvestition zur Erhöhung des EV-Anteils von 

30% auf 47% lohnt. Diese massive Erhöhung der Förderung wirkt sich insbesondere steigernd 

auf die Endverbraucherpreise für Strom aus. Dabei steigen neben der EEG-Umlage zusätzlich 

auch die Netznutzungsentgelte sowie die Mehrwertsteuer. Neben den höheren Kosten ver-

mindert die Speicherung von PV-Strom aufgrund der Wirkungsgradverluste auch die EE-

Erzeugungs- bzw. -Einspeisemenge. Selbst im optimistischen Fall einer unterstellten deutli-

chen Verminderung der Investitionskosten müsste im Jahr 2020 der Eigenverbrauch für den 

EV-Anteil über 30% noch mit 16 €-Cent je kWh (nominal) vergütet werden. Insgesamt zeigt 

sich, dass die wirksame Stimulierung eines Speicherzubaus nur mit massiver finanzieller 

Hilfe erfolgen kann. Die Höhe der erforderlichen Förderung kann ökonomisch nicht gerecht-

fertigt werden. Daher wird massiv von einer solchen Förderung abgeraten. 

Durch eine möglichst niedrige Vergütung oder gar ein Auslaufen der Förderung für einge-

speisten PV-Strom lassen sich ab Erreichen der Netzparität die EEG-Förderkosten und damit 

die EEG-Umlage deutlich reduzieren. Dabei ist jedoch zu beachten, dass der daraus resultie-

rende steigende Anteil des Eigenverbrauchs die spezifischen Netznutzungsentgelte und die 
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KWK-Umlage erhöhen würde sowie die Einnahmen der öffentlichen Hand aus Stromsteuern, 

Mehrwertsteuern und Konzessionsabgaben senken würde. D. h. bei Erreichung der Netzpari-

tät und einer Einstellung der direkten Förderung über das EEG werden aus volkswirtschaftli-

cher Perspektive indirekte Subventionen durch die Entlastungen des Eigenverbrauchsanteils 

von Steuern und Abgaben sowie einer nicht verursachungsgerechten Reduktion der Netznut-

zungsentgelte für PV-Anlagen gewährt. Dies ist bei der Festlegung der Vergütungshöhen im 

Rahmen des EEGs zu berücksichtigen. 

Eine Fortführung der Eigenverbrauchsförderung für Anlagen mit Inbetriebnahmejahr nach 

2011 kann somit nicht empfohlen werden. Zudem ist bei der zukünftigen Ausgestaltung bei 

Erreichung der Netzparität die indirekte Subventionierung von Eigenverbrauch bei der Aus-

gestaltung der Förderung zu berücksichtigen. Spätestens bei einem deutlichen Überschreiten 

der Netzparität sollte die direkte Förderung vollständig eingestellt werden, um einen massiven 

Zubau, der auch zu diesem Zeitpunkt volkswirtschaftliche Kosten verursacht, nicht zusätzlich 

zu stimulieren. 

Vergütungssystem Biomasse / Biogas (AP 5) 

Die Stromerzeugung auf Basis von Bioenergie wurde über die Förderung des EEG in den 

letzten Jahren erheblich ausgeweitet. Zur Erreichung von aktuellen politischen Zielsetzungen 

zur zukünftigen Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromversorgung wird 

eine nennenswerte weitere Ausweitung der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie avisiert.  

Beim weiteren Ausbau der Stromerzeugung auf Basis von Bioenergie wird der Ausgestaltung 

des Vergütungssystems innerhalb des EEGs eine wesentliche Bedeutung zukommen. Dabei 

ist absehbar, dass die heutige Ausgestaltung in ihren Grundsätzen überprüft werden muss.  

Im Rahmen der EEG-Novelle empfehlen wir als zentrales Element einen Systemwechsel für 

Bioenergieanlagen. Die Einführung eines Marktprämienmodell für Neuanlagen ohne 

Optionalität zur Festpreisvergütung ist zu empfehlen, um die Wertigkeit der Stromerzeugung 

aus biogenen Brennstoffen zu erhöhen und Bedarfssignale der Wärme- und Elektrizitätsmärk-

te effizient und vollständig bei der Auslegung und dem Betrieb der Anlagen zu nutzen. Das 

Festpreisvergütungssystem mit den im Folgenden dargestellten Anpassungen sollte für Neu-

anlagen folglich als reines Referenzsystem zur Bestimmung der Bonuszahlungen bestehen 

bleiben. 
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Bei der Anpassung dieses Referenzsystems ist eine erhebliche Vereinfachung der heutigen 

Komplexität der Differenzierungen nach Anlagengröße sowie Grund- und Bonuszahlungen 

erforderlich. 

Im Bereich der Grundvergütung wird eine sukzessive Verringerung der Differenzierung nach 

Anlagengrößen empfohlen. Im Rahmen der anstehenden Novellierung kann dies kurzfristig 

über eine deutliche Reduzierung der Grundvergütungssätze im Bereich der Anlagen mit ge-

ringer Leistung erfolgen. Durch eine entsprechende unterschiedliche Ausgestaltung der De-

gressionssätze sollte eine weitere Angleichung mittelfristig auf den Weg gebracht werden. 

Im Bereich der Bonuszahlungen ist eine Abschaffung des Formaldehydbonus und des Tech-

nologienbonus für die Verwendung von sog. innovativen Stromerzeugungstechnologien zu 

empfehlen. Der Technologiebonus für die Aufbereitung von Biogas auf Erdgasqualität und 

Einspeisung ins Erdgasnetz sollte langfristig von der Förderung der Stromerzeugung entkop-

pelt und entsprechend erhöht werden. Kurzfristig kann die Verringerung der Differenzierung 

der Grundvergütung nach Anlagengröße bei einer moderaten Anhebung des Technologiebo-

nus für Aufbereitung und Einspeisung des Biogases die energetische und ökonomische Effizi-

enz der Verwertung erhöhen. 

Auch beim KWK-Bonus ist eine Abschaffung zu empfehlen. Der zusätzliche Anreiz einer 

gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung ist vor dem Hintergrund einer energetisch und

Beim NaWaRo-Bonus sind insbesondere die Höhe der Boni sowie – in Analogie zu den 

Grundvergütungssätzen – die Kopplung an die Anlagenleistung zu reduzieren. Bei der Festle-

gung der NaWaRo-Boni sollten Nutzungs- und Flächenkonkurrenzen sowie Aspekte des 

Umwelt- und Klimaschutzes Berücksichtigung finden, um Fehlentwicklungen, wie z. B. 

Importe von Bioenergie und Anreize zu Monokulturen, zu vermeiden. Eine Stromerzeugung 

auf Basis biogener Brennstoffe mit erforderlichen Vergütungssätzen von zum Teil deutlich 

über 15 Cent je kWh als Grundlasterzeugung ist vor dem Hintergrund fehlender zu erwarten-

den Kostendegressionen langfristig nicht sinnvoll. Der Güllebonus sollte vom NaWaRo-

Bonus entkoppelt werden. Insbesondere sollte der Güllebonus ausschließlich auf die Stromer-

 

ökonomisch effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der Stromerzeugung sowie der 

Kopplung der Erzeugung an die Bedarfssignale der Märkte nicht nachhaltig. Eine Berücksich-

tigung der tatsächlichen Bedarfssignale der Märkte ist bei einer Einführung des Marktprä-

mienmodells eine Voraussetzung einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der 

Stromerzeugung. 



xxiv BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

zeugung aus Gülle gezahlt werden. Der feste Grenzwert von einem Massenanteil von jederzeit 

30 % sollte unter dieser Voraussetzung entfallen. 

Mittel- und langfristig ist eine weitere Umstellung der Förderung von biogenen Brennstoffen 

anzustreben. Die skizzierten Ansätze zur Anpassung der Stromerzeugung auf Basis biogener 

Brennstoffe im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle sollten fortgeführt werden; dabei ist 

eine Harmonisierung der Förderinstrumente und ordnungspolitischen Regelungen bei unter-

schiedlichen Nutzungen von Bioenergie anzustreben, um der Nutzungskonkurrenz sowie den 

negativen Auswirkungen konkurrierender Förderinstrumente gerecht zu werden. Zugleich 

führt eine stärker marktbasierte Förderung zu einer effizienten Nutzung von biogenen Brenn-

stoffen, und eine harmonisierte Förderung erhöht den Technologiewettbewerb innerhalb der 

Erzeugungstechniken. Andererseits müssen Flächenkonkurrenzen zur Nahrungsmittel- und 

Grundstoffproduktion sowie Aspekte des Umwelt- und Klimaschutzes auch mittel- und lang-

fristig regelmäßig geprüft werden, um Fehlentwicklungen zu vermeiden. In diesem Zusam-

menhang ist nicht nur eine Überprüfung der Förderinstrumente erforderlich, sondern es sollte 

auch die Nutzung von Flächenpotenzialen für unterschiedliche Anwendungszwecke innerhalb 

und außerhalb des Bioenergiebereichs sowie die Problematik bei Importen von biogenen 

Brennstoffen mit einbezogen werden. 

Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt (AP6) 

Durch den zunehmenden EE-Ausbau steigt der Bedarf an Regelenergie zur Sicherstellung der 

Systembilanz (d. h. des momentanen Gleichgewichts von Erzeugung und Verbrauch), weil 

erhebliche Anteile der EE-Erzeugung dargebotsabhängig sind und ihre Erzeugung somit nur – 

mit begrenzter Genauigkeit – prognostiziert werden kann.  

Ziel dieses Arbeitspakets ist es aufzuzeigen, wie EE-Anlagen zur Gewährleistung der Sys-

tembilanz beitragen können. 

Das technisch-wirtschaftliche Potenzial der EE-Anlagen hierzu ist grundsätzlich groß. So 

können disponible Anlagen sowohl positive als auch negative Regelenergie erbringen und 

zudem die Präqualifikationsbedingungen für die Teilnahme an den bestehenden Regelener-

giemärkten – ggf. durch Poolung – erfüllen. Dargebotsabhängige Anlagen weisen zumindest 

ein hohes Potenzial für negative Regelenergie auf, erfüllen jedoch nicht die Bedingungen zur 

Teilnahme an den Regelenergiemärkten.  
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Basis der nachfolgenden Vorschläge ist die in Abstimmung mit dem Auftraggeber getroffene 

Annahme, dass zur verbesserten Marktintegration von EE-Anlagen zügig ein Marktprämien-

modell (MPM) eingeführt wird, das allen EE-Anlagen offen stehen und auf eine hohe Teil-

nahmequote hin ausgelegt wird, wobei Mitnahmeeffekte soweit wie möglich ausgeschlossen 

werden. Die Flexibilitätspotenziale der EE-Anlagen können dann in zwei einander ergänzen-

den Marktsegmenten auf effiziente Weise weitgehend gehoben werden: 

• Nutzung des Intradaymarkts zur Sicherstellung der Systembilanz – Der Intradaymarkt ist 

rein arbeitspreisbasiert, d. h. er bietet weder eine Vergütung für noch stellt er Anforderun-

gen an die Vorhaltung von Leistung über bestimmte Zeiträume. Er steht damit disponiblen 

EE-Anlagen in positiver und negativer Richtung und allen anderen, insbesondere 

dargebotsabhängigen, EE-Anlagen wenigstens in negativer Richtung offen. Eine Be-

schränkung auf Anlagen in der Direktvermarktung (ggf. inkl. MPM) ist aus organisatori-

scher und regulatorischer Sicht sinnvoll und würde unter den o. g. Annahmen das Potenzial 

weitgehend erschließen. 

Durch Teilnahme der EE-Anlagen würde die Angebotsseite verbreitert. Ggf. könnte in ei-

nem späteren Schritt eine weitere Kostensenkung durch Reduktion der vorzuhaltenden 

Regelleistung erzielt werden. Nachfrageseitig ergibt sich eine Belebung schon allein da-

durch, dass bei zunehmender EE-Direktvermarktung auch bei Bilanzkreisverantwortlichen 

mit hohem EE-Anteil (und nicht nur bei den Übertragungsnetzbetreibern) ein steigender 

Bedarf an Flexibilität entsteht. Um die Nachfrageseite weiter zu stärken, sollte der 

Intradaymarkt technisch-organisatorisch weiterentwickelt werden, indem die Gate-Closure 

verkürzt und Viertelstundenprodukte eingeführt werden. Darüber hinaus sollten Übertra-

gungsnetzbetreiber den Intradaymarkt zur Beschaffung von Regelenergie – als Komple-

ment für den Abruf von Minutenreserveenergie – nutzen dürfen. 

• Teilnahme von EE-Anlagen an bestehenden Regelenergiemärkten – Auch hier schlagen 

wir auf Basis der o. g. Annahmen vor, die Teilnahme auf EE-Anlagen in der Direktver-

marktung (ggf. inkl. MPM) zu beschränken. Für disponible Anlagen, die die technischen 

Voraussetzungen erfüllen, dürfte das MPM ohnehin wirtschaftlich attraktiv sein; zudem 

sind bei Direktvermarktung die organisatorischen Anforderungen (Bilanzkreiszugehörig-

keit, Fahrplanabwicklung) ohne Weiteres erfüllt. Darüber hinaus wird auf diese Weise aber 

eine Marktverzerrung verringert, die dadurch entstünde, dass EE-Anlagen in der festen 
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Einspeisevergütung für das Bietverhalten bzgl. der Leistungspreise andere Voraussetzun-

gen als im Markt stehende Anlagen (konventionelle wie EE) hätten. 

Um die o. g. Vorschläge umzusetzen, sind eine Reihe rechtlicher Aspekte zu beachten. So 

muss einerseits für EE-Anlagen in der Direktvermarktung die Zulässigkeit der Vermarktung 

von Regelenergie sichergestellt werden (betrifft v. a. § 8 Abs. 3, § 56 Abs. 1 EEG), während 

für Anlagen in der festen Einspeisevergütung die Unzulässigkeit fixiert werden muss (Anpas-

sung von § 16 Abs. 4 EEG). Um es Übertragungsnetzbetreibern zu ermöglichen, Energie zum 

Bilanzausgleich am Intradaymarkt zu beschaffen, ist eine weitere Änderung oder Klarstellung 

des Rechtsrahmens erforderlich, in die u. a. das EnWG sowie die StromNEV und StromNZV 

einzubeziehen sind. 

Befreiung von der EEG-Umlagepflicht nach § 37 Abs. 1 S. 2 EEG (AP 7) 

Die Kosten der Förderung der Erneuerbaren Energien durch das EEG sind über die EEG-

Umlage letztendlich von den Letztverbrauchern zu tragen. Dabei haben sog. privilegierte 

Letztverbraucher gemäß § 40 bis 44 EEG einen unterproportionalen Anteil der Kosten - bezo-

gen auf ihren Stromverbrauch - zu tragen und zahlen unabhängig von den Förderkosten ma-

ximal eine reduzierte EEG-Umlage von 0,5 Cent je kWh. Die übrigen, nicht privilegierten 

Letztverbraucher müssen proportional zu ihrem Stromverbrauch die verbleibenden Kosten der 

Förderung tragen. 

Im EEG ist eine Ausnahme von dieser solidarischen Finanzierung durch die nicht-

privilegierten Letztverbraucher vorgesehen. Die Ausnahme von dieser Regelung ergibt sich 

durch § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG: „Dies gilt nicht für Elektrizitätsversorgungsunternehmen, 

die, bezogen auf die gesamte von ihnen gelieferte Strommenge, mindestens 50 Prozent Strom 

im Sinne der §§ 23 bis 33 liefern.“ 

Nach allgemeiner Auslegung dieser Regelung - des sog. „Grünstromprivilegs“ - bedeutet dies, 

dass Elektrizitätsversorgungsunternehmen (EVU), die im Jahresdurchschnitt mindestens 50 % 

des an Letztverbraucher gelieferten Stroms aus EEG-Anlagen mit Vergütungsanspruch in der 

Direktvermarktung nach § 17 EEG beziehen, keine EEG-Umlage tragen bzw. den Letztver-

brauchern in Rechnung stellen müssen, sondern von dieser befreit sind. 

Die Analysen zeigen, dass durch das sog. Grünstromprivileg in den nächsten Jahren erhebli-

che zusätzliche Erhöhungen der spezifischen EEG-Umlage für nicht privilegierte Letztver-
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braucher zu erwarten sind. Vermeintliche Vorteile von Letztverbrauchern, die über das Grün-

stromprivileg von der EEG-Umlage befreit sind, werden sich dabei nicht ergeben. Die Betrei-

ber von EEG-Anlagen, bei denen sich eine Direktvermarktung in Verbindung mit dem Grün-

stromprivileg wirtschaftlich rechnet, werden über zusätzliche Erlöse, sog. windfall profits‘ die 

Vorteile weitgehend abschöpfen. Dies führt zu Mehrkosten der Förderung Erneuerbarer Ener-

gien bei allen nicht-privilegierten Letztverbrauchern im erheblichen Ausmaß. 

Die Analysen zeigen, dass das Grünstromprivileg für eine Förderung Erneuerbarer Energien 

innerhalb des EEG und einer Markt- und Netzintegration nicht geeignet ist. Die aktuelle 

Anpassung durch eine reduzierte Befreiung von der EEG-Umlage kann zwar die quantitativen 

Auswirkungen auf die EEG-Umlage reduzieren, die grundsätzliche Schwäche und Inkonsis-

tenz des Instruments zu anderen Fördermechanismen des EEG bleibt jedoch erhalten. Weitere 

Möglichkeiten einer Anpassung, wie z. B. einer Erhöhung des notwendigen Anteils an Strom 

aus EEG-Anlagen, der erforderlich ist, um von der EEG-Umlage befreit zu werden, können 

die zahlreichen negativen Folgewirkungen zwar ebenfalls lindern, aber nicht beseitigen. Im 

Rahmen einer Förderung über eine feste Einspeisevergütung ergänzt um ein Marktprämien-

modell, stellt die Direktvermarktung mit Grünstromprivileg keine sinnvolle Ergänzung in 

Form einer zusätzlichen Option dar. Als abschließende Empfehlung kann daher ausschließlich 

die Abschaffung des Grünstromprivilegs in seiner heutigen Form und grundsätzlichen Syste-

matik empfohlen werden. 

Sollte weiterhin eine Förderung von Grünstromprodukten im Rahmen des EEGs gewollt sein 

und gerade entwickelnde Handels-, Vertriebs- und Organisationsstrukturen genutzt werden, 

sollte dies nicht ohne Berücksichtigung und unabhängig von der geplanten Einführung des 

optionalen Marktprämienmodells erfolgen. Das optionale Marktprämienmodell kann, wenn es 

im Rahmen der EEG-Novelle eingeführt wird, ab Anfang des Jahres 2012 bei einer entspre-

chenden Ergänzung die Funktion einer Weiterentwicklung einer Förderung von Grünstrom-

produkten übernehmen. In diesem Zusammenhang sollte geprüft werden, ob die Integration 

des Grünstromprivilegs – im Sinne einer Verbesserung der Rahmenbedingungen für Grün-

stromprodukte – in das optionale Marktprämienmodell sinnvoll, möglich und zielführend ist.  
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Zusatzuntersuchung zur zukünftigen Ausgestaltung der Vergütungsregelung für 

Fotovoltaikanlagen (AP 8) 

Aufgrund der – im Verhältnis z. B. zu Windenergie – hohen EEG-Vergütungssätze für Foto-

voltaik (PV) einerseits und der geringen Zahlen von Sonnenstunden in Deutschland und 

dadurch bedingt niedrigen Volllaststundenzahl der Anlagen führt der hohe Zubau an PV-

Anlagen in den vergangenen Jahren dazu, dass der Anteil der Fotovoltaik an den gesamten 

EEG-Förderkosten sehr hoch, der Anteil an der gesamten in EEG-Anlagen erzeugten Energie 

jedoch vergleichsweise klein ist. Die – in Erkenntnis dieser volkswirtschaftlich nachteilig 

eingeschätzten Entwicklung – außerplanmäßigen Kürzungen der Vergütung für PV-Anlagen 

im Jahr 2010 haben dabei nicht zu der avisierten Verringerung des Zubaus und der Kosten 

geführt.1

Dabei erfordert eine Mengensteuerung, gerade wenn sie über eine flexible Degressionsrege-

lung erfolgen soll und damit Mehr- bzw. Mindermengen in einzelnen Perioden bewusst ak-

zeptiert, sinnvollerweise einen Ansatz mit mehrjährigen Zielen, z. B. den Zeitraum bis 2020 

überspannend. Dabei zeigt sich, dass für die Erreichung der Ausbauziele der dem Energie-

konzept zugrundeliegenden Energieszenarien mit einer installierten PV-Anlagenleistung von 

ca. 33 GW ein jährlicher Zubau von ca. 1.500 MW zielführend erscheint. Wichtig ist, dass 

1.500 MW dabei als jährlicher Durchschnittswert betrachtet werden muss. Das Prinzip der 

flexiblen Vergütungsdegression über einen „atmenden Deckel“ akzeptiert bewusst, dass in 

einzelnen betrachteten Perioden jährliche Ausbauziele über- oder untererfüllt werden und 

 Grundsätzlich zeigt sich, dass das im Jahr 2009 eingeführte Konzept des „atmenden 

Deckels“, d. h. eine explizite Steuerung der Zubaumenge von PV-Anlagen über eine flexible, 

vom beobachteten Zubau abhängige Degression der Vergütung für PV-Anlagen, nur bei 

einem ausreichend schnellen und ausgeprägten Anpassungsmechanismus erfolgreich einge-

setzt werden kann, um politisch vorgegebene Mengen- und Ausbauziele zu erreichen. Das 

BMWi hat deshalb Consentec und r2b energy consulting in einer Zusatzuntersuchung zum 

vorliegenden Gutachten mit der Entwicklung eines nachhaltigen Konzepts für eine wirksame 

Mengensteuerung unter dem Konzept des „atmenden Deckels“ beauftragt. 

                                                 
1  Die neuerliche Anpassung im Jahre 2011 durch das Gesetz zur Umsetzung der Richtlinie 2009/28/EG zur 

Förderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen wird voraussichtlich keine oder nur marginale 

Auswirkungen auf die Vergütungssätze, den Ausbau und die Kostenbelastung der Fotovoltaik haben. 
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leitet daraus Konsequenzen für die Vergütungsentwicklung ab. Bei der Ausgestaltung einer 

Vergütungsregelung mit flexibler Degression halten wir es deshalb zwar für dringend gebo-

ten, die Abweichungen in einzelnen Perioden vom angestrebten Mittelwert so stark wie mög-

lich zu begrenzen. Da sie aber mit dem Prinzip des „atmenden Deckels“ nicht zu vermeiden 

sind, ist es wichtig, Zielmengen als jährliche Durchschnittswerte zu interpretieren, so dass 

Über- oder Untererfüllungen von Ausbauzielen in den Folgeperioden automatisch durch einen 

Anpassungsmechanismus kompensiert werden können. Sollen Mengenziele hingegen auch 

periodenscharf exakt eingehalten werden, ist das System des „atmenden Deckels“ ungeeignet. 

Der Zielkorridor eines Zubaus von 1.500 MW p.a. in den nächsten Jahren kann als ein suk-

zessiver Übergang zu einer marktgetriebenen Zubauentwicklung angesehen werden, der einen 

unerwünschten kurzfristigen Zubaustopp in Deutschland verhindert und eine Überleitung zu 

einem Zubau in Deutschland in Anwendungsfällen, in denen bei hohen Eigenverbrauchsantei-

len und guten Standortbedingungen die Stromerzeugung zumindest betriebswirtschaftlich 

rentabel ist, ermöglicht. 

Die stabile Erreichung von Zubaumengenzielen über mehrere Perioden hinweg mit einer ‚ex-

ante‘ fixen oder zumindest determiniert gestaffelten Vergütungsregelung ist nicht oder nur mit 

sehr hohen Ungenauigkeiten möglich. Insbesondere verbleiben selbst bei exakter Approxima-

tion der erwarteten Kostendegressionen signifikante Unsicherheiten über die Höhe und Aus-

schöpfung des jeweiligen Zubaupotenzials. 

Wir schlagen deshalb eine Vergütungsregelung mit flexibler Degression der Vergütungssätze 

vor, die auf einem selbstlernenden und somit automatisch nachsteuernden Mechanismus 

beruht, der keine periodischen Neujustierungen erfordert. Insbesondere beruht der von uns 

vorgeschlagene Mechanismus ausschließlich auf einer Beobachtung des tatsächlichen PV-

Zubaus und seiner Reaktion auf Vergütungsanpassungen. Dabei wird die Vergütung in der 

Folgeperiode über einen sogenannten ökonomischen Regelkreis, d. h. eine Übertragung aus 

technischen Prozessen bekannter Regelungsmechanismen auf ökonomische Fragestellungen, 

bestimmt. 

Bei der Anwendung des vorgeschlagenen Mechanismus zur periodischen Vergütungsanpas-

sung sollte der Anfangsvergütungssatz so festgelegt werden, dass nicht bereits zu Beginn der 

Anwendung eine allein dadurch bedingte und somit mit dem Anpassungsmechanismus nicht 

in Verbindung stehende deutliche Abweichung von der angestrebten Zielmenge droht. Insbe-

sondere sollte die Anfangsvergütung zu Beginn des Jahres 2012 unterhalb der sich aus der 
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aktuellen Regelung des EEG ergebenden Vergütungssätze bei einem Zielwert von 1.500 MW 

liegen. 

Bzgl. der periodischen Vergütungsänderungen sind die Verzögerungen zwischen Erfassungs-

zeitraum des Zubaus und Wirksamkeit der Vergütungsänderung möglichst gering zu halten. 

Dabei sind jedoch evtl. Saisonalitäten im Zubau und Mindestzeiträume zur Gewährleistung 

einer angemessenen Sicherheit für Investoren zu beachten. 

In beispielhaften Betrachtungen wurde die grundsätzliche Leistungsfähigkeit des vorgeschla-

genen selbsttätig nachsteuernden Regelungsmechanismus zur Bestimmung der flexiblen 

Degression der PV-Vergütung und insbesondere die Überlegenheit gegenüber bisher disku-

tierten fest parametrierten und nicht nachsteuernden Ansätzen nachgewiesen. Durch die fle-

xible Reaktion auf unbekannte Entwicklungen mit allmählicher Steigerung der Degressions-

höhe wird eine Zubausteuerung im Sinne des „atmenden Deckels“, d. h. ohne sprunghafte und 

fixe Zubaubegrenzungen, erreicht. 

Abschätzungen zu den Auswirkungen der Umstellung des Fördermechanismus zeigen ein 

Potenzial der Kostenreduktion gegenüber der heutigen Ausgestaltung der PV-Förderung in 

Höhe von ca. 900 Mio. € p.a. ab dem Jahr 2015 auf, ohne dass nennenswerte Effekte hinsicht-

lich des Ausbaus des Anteils der Erneuerbaren Energie an der Stromversorgung resultieren 

oder die weitere Technologieentwicklung der Fotovoltaik sowie die Solarindustrie in 

Deutschland strukturell gefährdet würden. Somit können die erheblichen Kosten der PV-

Förderung, die bereits für die heute installierten Anlagen zu Belastungen der Verbraucher von 

etwa 6 Mrd. € p.a. in den nächsten 20 Jahren führen, trotz weiterer Erhöhungen langfristig 

begrenzt werden. 

Im Rahmen einer weiteren Zusatzuntersuchung hat das BMWi die r2b energy consulting 

GmbH beauftragt, die Analyse des vorgeschlagenen Vergütungsmodells für PV-Anlagen 

durch eine zusätzliche quantitative Analyse zu ergänzen. Ziel dieser Analyse ist es, die bereits 

in den vorherigen Abschnitten erläuterten Wirkungsmechanismen und an Beispielen darge-

stellten Auswirkungen, umfassend zu untersuchen. Dabei wird die Unsicherheit über zukünf-

tige Entwicklungen insbesondere hinsichtlich der Kostendegressionen von PV-Anlagen sowie 

der Geschwindigkeit des Zubaus von PV-Anlagen berücksichtigt. Die Unsicherheiten werden 

dabei mit Eintrittswahrscheinlichkeiten belegt. 

Die Ergebnisse der Simulationsrechnungen zeigen, dass das vorgeschlagene Vergütungssys-

tem bei entsprechender Parametrierung des PI-Reglers eine Mengensteuerung deutlich effek-
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tiver gewährleisten kann als das aktuelle Vergütungssystem. Mit einer Einführung des vorge-

schlagenen Vergütungsmodells wäre somit eine erheblich besserer Vorhersage der Entwick-

lung der installierten Leistung von PV-Anlagen und der damit verbundenen Förderkosten als 

beim aktuellen Vergütungsmodell möglich. Zugleich zeigen die Simulationsergebnisse aber 

auch, dass eine Reduktion der für den zukünftigen Zubau von PV-Anlagen anfallenden För-

derkosten eine Verringerung des Mengenziels voraussetzt. Eine Umsetzung des vorgeschla-

genen Vergütungssystems ohne Anpassung der Mengenziele kann lediglich das Risiko uner-

wünschter Entwicklungen sowohl hinsichtlich des Zubaus als auch hinsichtlich der Entwick-

lung der Förderkosten deutlich begrenzen. Wird das Mengenziel bei einer Umsetzung des 

vorgeschlagenen Vergütungssystems zusätzlich auf 1.500 MWp

Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen einer Anpassung der 

Förderbedingungen für Windenergie Offshore (AP 9) 

 reduziert können hingegen 

die Brutto-Förderkosten im Erwartungswert, die für die ab dem Jahr 2012 zugebaute Leistung 

zu zahlen sind, um rund 3,4 Mrd. € im Jahr 2020 reduziert werden. 

Das Bundesministerium für Wirtschaft und Technologie (BMWi) hat die r2b energy consul-

ting GmbH im Rahmen einer Zusatzuntersuchung beauftragt, die Auswirkungen der vorgese-

henen Änderungen der Förderung Windenergie-Offshore innerhalb des EEGs zu untersuchen. 

Dabei werden einerseits die Auswirkungen auf die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen für 

Investoren und andererseits die Auswirkungen auf die jährlichen Netto-Förderkosten (EEG-

Umlage) sowie auf die kumulierten Netto-Förderkosten über den gesamten Betriebszeitraum 

der Anlagen analysiert. Das EEG2012 sieht gegenüber dem EEG2009

Der Zeitpunkt des Beginns der Degression der Vergütungssätze wird vom 01.01.2015 auf den 

01.01.2018 verschoben. Zugleich wird die Degression ab diesem Zeitpunkt von 5 % auf 7 % 

p. a. erhöht. 

 drei wesentliche Anpas-

sungen der Förderung der Windenergie-Offshore vor, die im Rahmen dieser Untersuchung 

hinsichtlich ihrer Auswirkungen analysiert werden: 

Die Anfangsvergütung wird durch die Integration des sog. ‚Sprinter-Bonus‘ in die Anfangs-

vergütung von 13 auf 15 Cent je kWh erhöht, was gegenüber dem EEG2009 implizit zu einer 

Verlängerung des ‚Sprinter-Bonus‘ auf unbestimmte Zeit führt, während nach dem EEG2009 

eine Abschaffung zum 01.01.2016 für ab diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommene Anla-

gen geplant war. 
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Es wird ein sog. optionales Stauchungsmodell für Anlagen, die vor dem 1. Januar 2018 in 

Betrieb genommen werden, eingeführt.2

Die Ergebnisse der Analyse zeigen, dass die Verbesserungen der wirtschaftlichen Anreize für 

Investoren in Windenergie-Offshore im Rahmen der EEG-Novelle zu zusätzlichen Impulsen 

für einen dynamischen Ausbau führen werden. Kurzfristig folgen diese Impulse insbesondere 

aus der Einführung des optionalen Stauchungsmodells. Mittel- und langfristig werden diese 

im Vergleich zu den Regelungen des EEG

 Der Anlagenbetreiber erhält in diesem Fall einen 

erhöhten Anfangsvergütungssatz von 19 Cent je kWh für einen Zeitraum von acht Jahren ab 

Inbetriebnahme, anstatt für den ursprünglichen Zeitraum der Anfangsvergütung von zwölf 

Jahren ab Inbetriebnahme einen Anfangsvergütungssatz von 15 Cent je kWh zu erhalten. Die 

Absenkung des Vergütungssatzes auf die Grundvergütung setzt beim Stauchungsmodell somit 

vier Jahre früher ein. Bei einer Verlängerung des Zeitraums der Anfangsvergütung aufgrund 

der Regelungen zur Wassertiefe und zur Entfernung von der Küste wird, wie bei der ur-

sprünglichen Regelung, auch beim optionalen Stauchungsmodell für den relevanten Verlänge-

rungszeitraum ein Vergütungssatz in Höhe von 15 Cent je kWh gewährt. 

2009

Zugleich sind mit diesen Veränderungen zusätzliche Belastungen der Endverbraucher im 

Rahmen der EEG-Umlage in erheblichem Ausmaß verbunden. Insbesondere in den Jahren bis 

2020 kann dies zu einer weiteren Erhöhung der EEG-Umlage von rund 1 Mrd. €

 durch eine implizite Beibehaltung des Sprinter-

Bonus mittels der Erhöhung der Anfangsvergütung und den veränderten Degressionsregeln 

weiter verstärkt. 

2011 führen. 

Ohne Berücksichtigung von Veränderungen der Ausbaudynamik steigen bei einem Zubau von 

jeweils 1.000 MW in den Jahren von 2012 bis 2020 die mit einem volkswirtschaftlichen 

Zinssatz diskontierte Summe der Netto-Förderkosten über den gesamten Betriebszeitraum um 

mehr als 45 % auf 19,4 Mrd. €2011

Vor diesem Hintergrund empfehlen wir, sowohl die Zubaudynamik als auch die tatsächliche 

Kostenentwicklung in den nächsten Jahren einem stetigen Evaluierungsprozess zu unterziehen 

. 

                                                 
2  Dabei ist eine optionale Wahl zwischen „normalem“ Vergütungsmodell und dem Stauchungsmodell vorge-

sehen. Aufgrund der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit des Stauchungsmodells gegenüber dem „normalen“ 

Vergütungsmodell ist davon auszugehen, dass Anlagentreiber sich (überwiegend) für das Stauchungsmodell 

entscheiden werden. 
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und die Förderbedingungen ggf. kurzfristig anzupassen. Insbesondere ist die inhärente Gefahr 

gegeben, dass Kostenreduktionen in den nächsten Jahren nicht durch entsprechende Redukti-

onen der Vergütungssätze kompensiert werden. Dies kann einerseits zu erheblichen uner-

wünschten Mitnahmeeffekten durch Anlagenbetreiber führen. Andererseits kann sich die 

Ausbaudynamik vom gewünschten Zielpfad entfernen. Dieses wäre insbesondere in der frü-

hen Entwicklungsphase, in der eine Förderung mit Vergütungssätzen weit oberhalb des 

Marktwertes der erzeugten Energie erforderlich ist, nicht wünschenswert, und könnte zu einer 

weitaus stärkeren Belastung der Verbraucher im Rahmen der EEG-Umlage führen. 

Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen der bestehenden EEG-Anlagen mit 

Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 (AP 10) 

Im Rahmen einer Zusatzuntersuchung hat das Bundesministerium für Wirtschaft und Techno-

logie (BMWi) die r2b energy consulting GmbH beauftragt, die in Zukunft - ab dem Jahr 2012 

- anfallenden Kosten der Förderung für die bereits bestehenden EEG-Anlagen (mit Inbetrieb-

nahme bis Ende 2010), die von den Verbrauchern im Rahmen der EEG-Umlage zu tragen 

sind, zu ermitteln. Hierbei sollten sowohl die jährlichen Netto-Förderkosten als auch die 

aggregierten Netto-Förderkosten der EEG-Anlagen über den verbleibenden Zeitraum mit 

Anspruch auf Vergütungszahlungen ermittelt werden. 

Die Ergebnisse zeigen, dass bereits die bis Ende 2010 in Betrieb genommenen EEG-Anlagen 

langfristig zu erheblichen Belastungen der Endverbraucher über die EEG-Umlage führen. 

Dabei spielt die Fotovoltaik eine herausragende Rolle. Insgesamt betragen die realen Netto-

Vergütungszahlungen durch den Zubau von EEG-Anlagen bis Ende 2010 über den Förder-

zeitraum 118 Mrd. €2011. Davon entfallen über 60 % auf PV-Anlagen. Von weiterer Bedeu-

tung sind Biomasseanlagen mit summierten realen Netto-Förderkosten in Höhe von 

28,5 Mrd. €2011 und Windenergieanlagen Onshore mit summierten realen Netto-Förderkosten 

in Höhe von rund 12 Mrd. €2011. Die Bedeutung aller übrigen EE-Technologien für die zu-

künftigen Belastungen der Endverbraucher, die sich bereits aus dem bis Ende 2010 realisier-

ten Zubau ergeben, sind marginal, weil entweder der Zubau bis zu diesem Zubau erst in einem 

geringen Umfang erfolgte (Windenergie Offshore und Geothermie) oder die Vergütungssätze 

der Anlagen bereits nahe an den Vermarktungserlösen auf dem Wettbewerbsmarkt liegen 

(Wasserkraft, Deponie-, Gruben- und Klärgas). 
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1 Hintergrund und Untersuchungsrahmen 

Die Rolle der Erneuerbaren Energien (EE) in der Stromerzeugung in Deutschland und Europa 

hat in den letzten Jahren erheblich an Bedeutung gewonnen. Mittel- und langfristig wird sich 

die Bedeutung im Rahmen einer langfristigen Transformation der Energieversorgung weiter 

erhöhen. Das EEG stellt seit seiner Einführung im Jahre 2000 das wichtigste Förderinstru-

ment für die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien in Deutschland dar und hat seine 

hohe Effektivität in den letzten Jahren eindrucksvoll unter Beweis gestellt. So konnte die 

Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien von 37 TWh im Jahr 2000 auf über 93 TWh im 

Jahr 2009 erhöht werden. Bis zum Jahre 2020 wird eine Erhöhung des Anteils Erneuerbarer 

Energien an der Stromversorgung von aktuell ca. 16 % auf mindestens 30 % angestrebt. 

Bereits heute ist absehbar, dass das 30 %-Ziel bis 2020 erreicht oder sogar übererfüllt werden 

kann. So geht der am 4.8.2010 verabschiedete Nationale Allokationsplan Erneuerbare Ener-

gien bereits von einem Anteil der EE an der Stromversorgung im Jahre 2020 von 38,6 % aus. 

Die zunehmende Bedeutung der Erneuerbaren Energien verlangt eine verbesserte Netz- und 

Marktintegration. Die Integrationsfähigkeit der Netze und die Flexibilitäten in der Stromer-

zeugung, die bei geringen Anteilen Erneuerbarer Energien die volatile EE-Einspeisung und 

deren Prognosefehler sowie die regionale Konzentration einiger EE-Technologien auffangen 

können, geraten zunehmend an ihre Grenzen. Neben der Effektivität des EEG erlangt bei 

hohen Anteilen Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung die Effizienz des Förderin-

strumentes zunehmende Relevanz. Dieses gilt sowohl hinsichtlich der Notwendigkeit einer 

zunehmenden Orientierung der Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien am tatsächli-

chen Strombedarf und dem Bedarf an Systemdienstleistungen als auch bezüglich der Kosten-

orientierung bei der Förderung von unterschiedlichen EE-Technologien. Auch das Energie-

konzept identifiziert in diesen Bereichen erheblichen Anpassungsbedarf bei der Förderung der 

Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien und der Schaffung von geeigneten Rahmenbe-

dingungen zur Integration Erneuerbaren Energien in das Elektrizitätsversorgungssystem. 

Die bisherigen Novellierungen des EEG in den Jahren 2004 und 2009 im Rahmen einer re-

gelmäßigen Evaluierung auf Basis des EEG-Erfahrungsberichts haben die grundsätzlichen 

Fördermechanismen nicht verändert. Auf der einen Seite wird die Höhe der Förderung immer 

noch ausschließlich an den Stromerzeugungskosten der unterschiedlichen EE-Technologien – 

unabhängig von der kurz-, mittel- und langfristigen Wettbewerbsfähigkeit sowie des mögli-

chen langfristigen Beitrags beim Umbau des Energieversorgungssystems – orientiert. Auf der 
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anderen Seite werden Anlagenbetreibern über das Festpreisvergütungssystem keinerlei Anrei-

ze für ein markt- und bedarfsgerechtes Verhalten gesetzt. Lediglich bei technischen Aspekten 

zur Netzintegration wurden die in zahlreichen Untersuchungen aufgezeigten Probleme adres-

siert. 

Mit den Regelungen zur Direktvermarktung (§ 17 EEG2009) mit und ohne Befreiung von der 

EEG-Umlage nach § 37 Abs. 1 Satz 2 EEG2009, der Förderung des Eigenverbauchs bei 

Fotovoltaikanlagen und der Verordnungsermächtigung zur Markt- und Netzintegration gemäß 

§ 64 EEG2009 sind im Bereich einer bedarfs- und marktgerechten Einspeisung bereits im 

EEG2009 erste Ansätze berücksichtigt. Eine breite Lenkungswirkung konnte bisher allerdings 

nicht erreicht werden. Zugleich besteht bei der Direktvermarktung – insbesondere in Verbin-

dung mit der Befreiung von der EEG-Umlage – eine erhebliche Gefahr des „Rosinenpickens“. 

Gleiches gilt grundsätzlich bei der Förderung des Eigenverbrauchs bei Fotovoltaikanlagen. In 

beiden Bereichen sind den Vorteilen einer verstärkten Bedarfs- und Marktorientierung die 

Nachteile aufgrund zusätzlicher Kostenbelastungen gegenüberzustellen. Eine Umsetzung der 

Verordnungsermächtigung zur Markt- und Netzintegration gemäß § 64 EEG2009

Zur Vorbereitung der anstehenden Novellierung des EEG zum 1.1.2012 wird die Bundesre-

gierung dem Deutschen Bundestag einen EEG-Erfahrungsbericht vorlegen. Die Ressortab-

stimmung des Erfahrungsberichts wird voraussichtlich Ende März 2011 eingeleitet. 

 ist bisher 

nicht erfolgt. Aufgrund der Optionalität der Festpreisvergütung zu alternativen Fördermecha-

nismen, wie z. B. dem vorgeschlagenen Marktprämienmodell, ist allerdings auch in diesem 

Bereich die Gefahr von fehlender Effektivität auf der einen Seite oder unerwünschten Mit-

nahmeeffekten auf der anderen Seite in erheblichem Umfang gegeben. 

Der Stand des EE-Ausbaus und die absehbare weitere Steigerung des EE-Anteils an der 

Stromversorgung erfordern eine sukzessive Veränderung und Optimierung der jetzigen För-

derstruktur, die im Rahmen der nächsten Novellierung Gegenstand der Diskussionen sein 

sollte. Vor dem Hintergrund der zuvor genannten allgemeinen Erhöhung von Anreizen zu 

bedarfs- und marktgerechtem Verhalten der EE-Anlagenbetreiber, einer stärkeren Orientie-

rung der Förderung der EE-Technologien an deren kurz- und mittelfristigen Wettbewerbsfä-

higkeit und des potenziellen langfristigen Beitrags zur sicheren Elektrizitätsversorgung in 

Deutschland sind einzelne Regelungen des EEG, die mit diesen Regelungen verbundenen 

volkswirtschaftlichen Kosten sowie die potenziellen Möglichkeiten einer verbesserten Ausge-

staltung des EEG zu analysieren und zu bewerten. 
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Das BMWi hat vor diesem Hintergrund die Arbeitsgemeinschaft aus Consentec Consulting 

für Energiewirtschaft und –technik GmbH, Aachen, (Consentec), r2b energy consulting 

GmbH, Köln, (r2b) und Forschungsgemeinschaft für Elektrische Anlagen und Stromwirt-

schaft e. V., Mannheim, (FGH) mit einer Untersuchung zu Optimierungsmaßnahmen und der 

Notwendigkeit einer Umstrukturierung bei der EEG-Förderung zur verbesserten Netz- und 

Marktintegration beauftragt. Zu ausgewählten juristischen Fragen der möglichen Erbringung 

von Regelenergie durch EE-Anlagen hat die Arbeitsgemeinschaft das Institut für Berg- und 

Energierecht der TU Clausthal (Herr Prof. Weyer) über einen Unterauftrag einbezogen.  

Der vorliegende Abschlussbericht fasst die Ergebnisse der Analysen zu den verschiedenen 

Arbeitspaketen zusammen. 
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2 Verbesserte Netz- und Marktintegration von 

Windkraftanlagen (AP 1) 

2.1 Problemstellung und Lösungsansätze 

Die derzeitige Förderungsstruktur des EEG mit Vergütungszahlungen für die eingespeiste 

Energie motiviert eine Auslegung und Fahrweise der EE-Anlagen hinsichtlich einer optimalen 

Ausnutzung eines fluktuierenden Primärenergiedargebots (z.B. bei WEA (Windenergieanla-

gen) oder PVA (Fotovoltaikanlagen)) bzw. einer möglichst hohen Auslastung von Erzeu-

gungsanlagen (z.B. bei Biomasseanlagen). Während letztgenannte Anlagentechnologie ein bis 

auf seltene geplante oder störungsbedingte Abschaltungen relativ gut prognostizierbares 

Leistungsband nahe an der Bemessungsleistung bereitstellt, hat das Auslegungsziel einer 

optimalen Ausnutzung des Winddargebots bei WEA zu Einspeisecharakteristiken geführt, die 

im Zusammenhang mit dem fluktuierenden Primärenergiedargebot eine Netz- und Marktin-

tegration erschweren. Aus dem starken Anstieg der Anlagenkennlinie insbesondere im Be-

reich häufig vorliegender Windgeschwindigkeiten resultieren bereits bei kleinen Windge-

schwindigkeitsfluktuationen große Schwankungen der eingespeisten Leistung. Besonders 

kritisch ist dies hinsichtlich der dann auftretenden Leistungsgradienten sowie der somit er-

schwerten Prognostizierbarkeit aufgrund der Auswirkungen auf die Reservehaltung im deut-

schen Kraftwerkspark zu bewerten. Ferner ist an durchaus häufigen Zeitpunkten mit niedrigen 

Windgeschwindigkeiten kaum WEA-Einspeisung vorhanden. 

Bei Loslösung von der bisherigen ertrags- und damit nach geltendem EEG auch erlös-

optimierten Auslegung von WEA lassen sich die genannten Problemstellungen hinsichtlich 

der Netz- und Marktintegration mittels einer Verstetigung der Einspeiseganglinien sowie 

einer Erhöhung der Volllaststundenzahl der WEA adressieren, da 

• sich Angebotsspitzen verringern, 

• sich geringere Streuungen der eingespeisten Leistung und somit ein größerer Beitrag zur 

gesicherten Leistung ergeben, 

• sich die Leistungsgradienten der Windenergieeinspeisung verringern. In der Folge  

• können Einspeisemengen besser prognostizierbar werden, 

• vermindert sich der Flexibilitätsbedarf im konventionellen Stromerzeugungssystem. 
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Die beiden erstgenannten Punkte zielen auf eine Anpassung der residualen Laststruktur durch 

eine veränderte Einspeisestruktur der WEA ab. 1 Bild 2—1 In  ist eine exemplarische residuale 

Lastdauerlinie dargestellt, bei der die über ein Jahr vorkommenden residualen Lastniveaus 

absteigend sortiert werden. Durch Beeinflussung einzelner WEA-Parameter kann versucht 

werden, diese residuale Laststruktur zu verändern. Das Ziel solcher Anpassungen besteht 

insbesondere in einer vermehrten WEA-Einspeisung zu Zeiten einer hohen Last und zu ver-

minderten Angebotsspitzen in Zeiten, in denen der Bedarf an zusätzlicher EE-Einspeisung 

entsprechend geringer ausfällt. Der Nutzen der höheren WEA-Einspeisung bei hoher residua-

ler Last liegt u.a. in der Substitution relativ teurer Stromerzeugung bspw. auf Basis gasbefeu-

erter Kraftwerke durch kostengünstige Windenergie.  
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Bild 2—1 Exemplarische residuale Lastdauerlinie 

                                                 
1  Die residuale Last gibt die von den konventionellen Kraftwerken zu deckende Last an, bei der bereits Erneu-

erbare Energien und wärmegeführte Kraft-Wärmekopplungsanlagen abgezogen wurden. 
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Zudem kann durch eine veränderte WEA-Einspeisestruktur ggf. auch der Leistungskredit2

Neben der Veränderung der residualen Laststruktur besteht ein weiteres Ziel einer Anpassung 

der WEA-Parameter in einer Verminderung starker Schwankungen der eingespeisten Leistung 

von Windenergieanlagen im Kurzzeitbereich. Solche kurzfristigen Schwankungen führen zum 

einen zu hohen Flexibilitätsanforderungen an konventionelle Kraftwerke, die kurzfristig ihre 

Leistung deutlich drosseln oder erhöhen können müssen. Diese betriebliche Flexibilität im 

konventionellen Kraftwerkspark ist einerseits mit höheren Kosten für die Auslegung der 

Anlagen verbunden und andererseits führen häufigere An- und Abfahrvorgänge zu zusätzli-

chen Abnutzungserscheinungen der Erzeugungsanlagen. 

 der 

Windenergie erhöht werden. Durch eine Erhöhung des Leistungskredits kann mit der gleichen 

installierten WEA-Leistung eine höhere Menge an konventioneller Kraftwerkskapazität ein-

gespart werden. Insgesamt versucht man somit, die residuale Lastdauerlinie in ihrem Verlauf 

abzuflachen. 

Zusätzlich können große Leistungsgradienten von Windenergieanlagen im WEA-Kollektiv 

auch zu höheren Prognosefehlern der Windenergie insgesamt führen, was den Bedarf an 

vorzuhaltender Reserveleistung erhöht und Kostensteigerungen auf dem Regelenergiemarkt 

nach sich zieht. Durch eine Verringerung der Leistungsgradienten von Windenergieanlagen 

lassen sich starke Schwankungen der eingespeisten Leistung vermindern. 

In Bild 2—2 sind die Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Leistungskennlinien auf den 

WEA-Prognosefehler dargestellt. Es zeigt sich, dass bei einer Über- bzw. Unterschätzung der 

Windgeschwindigkeit um 1 m/s bei einer WEA mit einem begrenzten Leistungsgradienten der 

Prognosefehler im Vergleich zur originalen WEA deutlich niedriger ist. Die Höhe dieses 

Effekts ist abhängig von der jeweiligen prognostizierten Windgeschwindigkeit. 

                                                 
2  Der Leistungskredit gibt den marginalen Beitrag einer Erzeugungstechnologie zur gesicherten Leistung eines 

gegebenen Erzeugungssystems wieder. D.h., er legt dar, um wie viel MW sich die gesicherte Leistung erhöht, 

wenn ein MW Windenergie dem System hinzugefügt wird. Unter gesicherter Leistung wird die aggregierte 

Leistung des vorhandenen Kraftwerksparks verstanden, die unter Berücksichtigung eines vorgegebenen 

Sicherheitsniveaus (z.B. 99,5%) als sicher verfügbar betrachtet werden kann. 
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Bild 2—2 Schematische Darstellung des Einflusses eines geringeren WEA-

Leistungsgradienten auf die Höhe des Prognosefehlers 

2.2 Methodik der quantitativen Untersuchungen 

Die in den folgenden Abschnitten dargestellten Analysen der Auswirkungen alternativer 

Designs und Auslegungen von Windenergieanlagen basieren auf den in Deutschland im Jahr 

2009 bestehenden Windenergieanlagen.3 Die einzelnen WEA in Deutschland werden für die 

Berechnungen in Technologiegruppen zusammengefasst, die die unterschiedlichen WEA-

Typen, Leistungsklassen und Nabenhöhen berücksichtigen. Um die regionalen Unterschiede 

der Windbedingungen zu berücksichtigen, werden entsprechend des sogenannten IWET-

Index deutschlandweit 25 Regionen unterschieden, für die jeweils stündliche Windganglinien 

hinterlegt sind. Auf Basis dieser Informationen werden unter Berücksichtigung weiterer Pa-

rameter wie Rauigkeit und Luftdichte für einen typischen Windstandort dieser einzelnen 

Regionen sowie der Leistungsbeiwerte, Nennleistung, Nabenhöhe4

                                                 
3  Die quantitative Analyse basiert auf der EEG-Anlagendatenbank der r2b energy consulting GmbH. 

 und Rotordurchmesser für 

4  Das Höhenprofil der Windgeschwindigkeit wurde über eine vereinfachte Mittelwertbetrachtung berücksich-

tigt. 
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die WEA-Technologieklassen sogenannte Leistungskennlinien5

Um die grundsätzlichen Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Anpassungen darstellen zu 

können, wird davon ausgegangen, dass diese Anpassungen bereits beim Errichten der beste-

henden Anlagen berücksichtigt wurden. Somit wird der aktuell bestehende WEA-Park jeweils 

mit einer hypothetischen Alternative verglichen. Die nachfolgende Analyse kann demzufolge 

nur exemplarischen Charakter haben und stellt eine Obergrenze des Potenzials einer Versteti-

gung der WEA-Einspeisung durch Leistungsregelung bzw. Auslegungsanpassung der WEA 

dar. 

 ermittelt. Durch Variation 

einzelner Parameter kann die funktionale Form der Leistungskennlinie der einzelnen WEA 

verändert werden, wodurch sich die Stromeinspeisung für eine gegebene Windgeschwindig-

keit ebenfalls verändert. Durch die Aggregation der je WEA individuellen stündlichen Ener-

gieerträge lassen sich deutschlandweite Einspeiseganglinien für Windenergie generieren. 

Im Rahmen der quantitativen Analyse werden zunächst für die diskutierten Optionen der 

Auslegung der WEA die damit verbundenen Veränderungen der Energieerträge der WEA in 

Deutschland dargestellt. So ist bspw. eine kontinuierliche Leistungsregelung der WEA mit 

einem Verlust des Energieertrags („abregeln“) verbunden, während eine höhere Nabenhöhe 

der WEA aufgrund der besseren Windbedingungen mit einer Zunahme des Energieertrags 

einhergeht. Zur Analyse der weiteren Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Designs- und –

Auslegungen auf die residuale Last, die Prognostizierbarkeit und die resultierenden Leis-

tungsgradienten wird angenommen, dass sich die Stromerzeugungsmenge auf Basis Wind-

energie in Deutschland im Vergleich zur Referenz (WEA-Park in Deutschland Ende 2009) 

nicht verändert. Um den im Vergleich zur Referenz gleichen Energieertrag zu erhalten, ist 

eine jeweils höhere oder niedrigere installierte WEA-Leistung erforderlich. Somit wird die 

quantitative Analyse auf die Frage fokussiert, welche Auswirkungen unterschiedliche Designs 

und Auslegungen von WEA unter der Annahme eines unveränderten EE-Ausbauziels haben. 

Neben den Analysen zur Veränderung des jährlichen Energieertrags bzw. der erforderlichen 

WEA-Leistung sowie den Volllaststunden werden die grundsätzlichen Auswirkungen auf die 

residuale Last und damit auf den Kapazitätsbedarf im konventionellen Kraftwerkspark aufge-

                                                 
5  Leistungskennlinien stellen den Zusammenhang zwischen aktueller Windgeschwindigkeit und Leistungsein-

speisung einer WEA dar. 
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zeigt. Weiterhin erfolgt eine Abschätzung der Veränderung der Leistungsgradienten der ge-

samten Windenergieeinspeisung in Deutschland. 

2.3 Erhöhung der Nabenhöhe 

2.3.1 Qualitative Diskussion 

Nach Bild 2—3 resultiert aus einer Erhöhung der Nabenhöhe immer auch eine von den Bo-

denverhältnissen und der Bebauung abhängige Erhöhung und Vergleichmäßigung des Wind-

dargebots. Unter der Annahme (mit Ausnahme der Turmhöhe) unveränderter Anlagenausle-

gung ergibt sich somit eine Verschiebung des wahrscheinlichen Betriebsbereichs der WEA in 

Richtung der Bemessungsleistung und damit geringer Leistungsgradienten6 (bis auf Null für 

vWind > vBemessung

Bild 2—3

). Ebenfalls resultiert aus der Erhöhung der Nabenhöhe eine deutliche Steige-

rung der Volllaststundenzahl. Eine signifikante Verringerung der auftretenden Leistungsgra-

dienten erfordert nach  ein Verschieben weiter Teile der Verteilungsdichtefunktion 

der Windgeschwindigkeit in den abgeregelten Bereich der Leistungskennlinie (vWind > 

vBemessung

                                                 
6  Je nach aktueller meteorologischer Situation folgt das Höhenprofil der Windgeschwindigkeit nicht dem 

Standardprofil, sondern weist einen deutlich steileren oder auch flacheren Verlauf auf. 

) und damit Nabenhöhen jenseits der Onshore heute maximal realisierten Naben-

höhen von ca. 140m. Die an einem Standort höchstzulässige Nabenhöhe unterliegt an die 

örtlichen Gegebenheiten gebundenen genehmigungsrechtlichen Beschränkungen und kann 

daher nicht pauschal vorab abgeschätzt werden. Eine Erhöhung der Nabenhöhe ist mit Mehr-

kosten im Bereich des Fundaments und der Turmkonstruktion selbst verbunden. Diese Mehr-

kosten sind daher stark von den örtlichen Bodenverhältnissen und der geforderten zusätzli-

chen Nabenhöhe abhängig und sind mit einigen Prozent bis in den hohen zweistelligen Pro-

zentbereich der ursprünglichen Investitionskosten abzuschätzen. 
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Bild 2—3 Verteilungsdichtefunktion der Windgeschwindigkeit und beispielhafte Leis-

tungskennlinie einer WEA 

2.3.2 Quantitative Untersuchungen 

Im folgenden Abschnitt wird untersucht, welche Auswirkungen eine Erhöhung der Naben-

höhe aller in Deutschland bestehenden WEA auf den Energieertrag, die residuale Last, die 

WEA-Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler haben. Dabei wird der derzeit exis-

tierende WEA-Park in Deutschland (Referenz) mit alternativen Nabenhöhen verglichen. In 

der ersten Alternative (Fall 1) wird angenommen, dass die Nabenhöhe aller WEA in Deutsch-

land 100 m beträgt. Die zweite Alternative (Fall 2) geht von einer Nabenhöhe von 140 m aus. 

In beiden Fällen wird lediglich die Nabenhöhe verändert. Alle weiteren Parameter bleiben im 

Vergleich zum Referenzfall unverändert. 

Die Auswirkungen der betrachteten Anpassungen der Nabenhöhe auf den Energieertrag sind 

in Tabelle 2-1 dargestellt. Aufgrund der mit zunehmender Nabenhöhe steigenden Windge-

schwindigkeit erhöhen sich unter der Annahme einer unveränderten installierten WEA-

Leistung der WEA-Energieertrag und damit auch die Vollaststunden in den beiden betrachte-

ten Fällen. Wenn alle derzeit bestehenden WEA in Deutschland auf einer Nabenhöhe von 

140 m errichtet worden wären, würde dies den Energieertrag um 18 % erhöhen.  
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100 m 140 m 100 m 140 m
(Fall 1) (Fall 2) (Fall 1) (Fall 2)

installierte WEA-
Kapazität

GW 25,7 25,7 25,7 23,9 21,7

Energieertrag TWh 46,4 49,8 54,8 46,4 46,4

Volllaststunden h/a 1808 1941 2137 1941 2137

Einheit Referenz

Erhöhung der Nabenhöhe auf ...

unveränderte Anzahl 
installierte WEA

unveränderter WEA-
Energieertrag

 

Tabelle 2-1:  Veränderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen installierten WEA-

Leistung in Deutschland bei einer Erhöhung der WEA-Nabenhöhe 

Alternativ lassen sich durch eine Erhöhung der Nabenhöhe unter der Annahme eines im Ver-

gleich zur Referenz unveränderten Energieertrags WEA-Kapazitäten in Höhe von 7% (Fall 1) 

bzw. 15% (Fall 2) einsparen. Unter der Annahme eines unveränderten EE-Ausbauziels könn-

ten somit WEA-Kapazitäten eingespart werden, was insgesamt zu einer Verringerung der 

Investitionskosten für den WEA-Park in Deutschland führen würde.7

Eine Erhöhung der Nabenhöhe führt zusätzlich zu einer Anpassung der residualen Last durch 

eine Veränderung der Einspeisestrukturen der Windenergieanlagen. Die Windgeschwindig-

keit steigt mit zunehmender Höhe an, was sich steigernd auf die Windenergieleistung und 

damit auf den Energieertrag auswirkt. In 

  

Tabelle 2-2 ist die durch eine Erhöhung der Naben-

höhe verursachte durchschnittliche stündliche Veränderung der residualen Last für unter-

schiedliche Abschnitte der residualen Last aufgezeigt. Es zeigt sich, dass eine höhere Naben-

höhe unter der Annahme eines unveränderten Energieertrags dazu führt, dass sich die WEA-

Einspeisung in Zeiten einer hohen residualen Last und damit einem potenziell höheren 

Strombedarf erhöht. Der Grund für die im Vergleich zur Referenz vermehrte Einspeisung bei 

                                                 
7  Neben den WEA-Kapazitätseinsparungen führt eine Erhöhung der Nabenhöhe auch zu kostensteigernden 

Effekten, da mit zunehmender Turmhöhe die Kosten für den WEA-Turm überproportional ansteigen. Insge-

samt kann jedoch davon ausgegangen werden, dass die Einsparungen die zusätzlichen Kosten überkompen-

sieren. 
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einer hohen residualen Last liegt darin, dass dies in der Regel Zeiten mit einer hohen Last und 

geringer EE-Einspeisung bzw. geringer WEA-Einspeisung sind. Die geringe durchschnittliche 

WEA-Einspeisung in dieser Zeit resultiert u.a. dadurch, dass die zum Anlaufen der WEA 

erforderliche Windgeschwindigkeit häufig nicht erreicht wird.8

100 m 140 m
(Fall 1) (Fall 2)

1,0 56 141
0,9 50 117

. 0,8 38 86

. 0,7 25 55

. 0,6 -1 -3

. 0,5 -2 -27

. 0,4 -21 -35

. 0,3 -8 -8
0,2 -4 -10
0,1 -133 -317

Quantils-
rang

Erhöhung der Nabenhöhe auf...

MW
hohe residuale 

Last

niedrige residuale 
Last

 Durch die Erhöhung der 

Nabenhöhen und die damit verbundene Erhöhung der Windgeschwindigkeit wird vermehrt 

die erforderliche Anlaufwindgeschwindigkeit der WEA erreicht und somit insgesamt mehr 

Windenergie eingespeist. Umgekehrt erfolgt bei einer Erhöhung der Nabenhöhe unter der 

Annahme eines im Vergleich zur Referenz identischen Jahresenergieertrags in Zeiten einer 

niedrigen residualen Last eine Mindereinspeisung der Windenergie. Die gegenüber der Refe-

renz geringere WEA-Kapazität wirkt sich insbesondere in Zeiten einer hohen Windenergie-

einspeisung und damit einer potenziell niedrigen residualen Last aus. In dieser Zeit erfolgt 

eine gegenüber der Referenz geringere WEA-Einspeisung. Die dargestellten Ergebnisse zei-

gen zum einen, dass die aufgezeigten Effekte bei einer Erhöhung der Nabenhöhe auf 140 m 

gegenüber einer Erhöhung auf 100 m zwar stärker sind. Allerdings sind die Effekte auf die 

Veränderung der residualen Last insgesamt als gering zu interpretieren. 

 

                                                 
8  Windenergieanlagen können meistens erst ab einer Windgeschwindigkeit von 3-4 m/s betrieben werden, da 

bei niedrigeren Windgeschwindigkeiten der Konverter nicht anläuft.  
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Tabelle 2-2: Durchschnittliche stündliche Veränderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-

land bei einer Erhöhung der WEA-Nabenhöhe gegenüber der Referenz (bei der 

Annahme eines unveränderten WEA-Energieertrags) 

Bild 2—4 zeigt die Auswirkung einer Erhöhung der Nabenhöhe auf 100 m bzw. auf 140 m 

auf die residuale Laststruktur. Die residuale Laststruktur wird in der Abbildung vereinfacht in 

drei Segmenten (Grund-, Mittel- und Spitzenlast) betrachtet. Dargestellt sind sowohl residuale 

Leistungs- als auch Energiemengen. Die Abbildung zeigt deutlich, dass eine Erhöhung der 

Nabenhöhe die residuale Laststruktur lediglich marginal beeinflusst. Entsprechend positive 

Rückwirkungen für das thermische Erzeugungssystem sind auf Basis dieser Maßnahme nicht 

zu erwarten. 
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Bild 2—4 Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der 

residualen Lastdauerkurve bei einer Erhöhung der WEA-Nabenhöhe auf 100 m 

(Fall 1) bzw. 140 m (Fall 2) (linke Grafik: Leistung; rechte Grafik: Energie) 

In Bild 2—5 sind die Veränderungen der stündlichen Leistungsgradienten im deutschen 

WEA-Park bei einer Erhöhung der WEA-Nabenhöhe gegenüber der Referenz dargestellt. 

Dabei stellen negative Werte eine verminderte Häufigkeit von Sprüngen der insgesamt einge-

speisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten positive Werte eine 

steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung innerhalb einer 

Stunde um die jeweils in der Abszisse angegebene Leistung verändert. Während bei einer 

Erhöhung der Nabenhöhe auf 100 m (obere Grafik) kein eindeutiger Effekt auf die WEA-

Einspeiseschwankungen gegenüber der Referenz erkennbar ist, zeigt sich bei einer Erhöhung 

der Nabenhöhe auf 140 m (untere Grafik) eine verminderte Häufigkeit von vergleichsweise 

hohen Leistungsgradienten. Gleichzeitig nimmt die Häufigkeit von Stunden mit relativ nied-

rigen Leistungsgradienten im Vergleich zur Referenz zu. Insgesamt vermindert sich die An-
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zahl derjenigen Stunden mit relativ hohen Leistungsgradienten lediglich geringfügig, so dass 

durch eine Erhöhung der Nabenhöhe keine deutliche Verbesserung der WEA-Prognosefehler 

sowie verminderte Flexibilitätsanforderungen an den konventionellen Kraftwerkspark zu 

erwarten sind. 
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Bild 2—5 Veränderung der Häufigkeit stündlicher Leistungsgradienten im deutschen 

WEA-Park bei einer Erhöhung der Nabenhöhe auf 100 m (obere Grafik) bzw. 

140 m (untere Grafik) gegenüber dem heutigen Stand 

2.4 Erhöhung der Rotorblattlänge bei konstanter Bemessungsleistung 

2.4.1 Qualitative Diskussion 

Die technisch nutzbare Leistung im Wind ist nach Formel 2.1 linear abhängig von der Rotor-

fläche und damit auch der Wurzel der Rotorblattlänge. Unter der Annahme ansonsten unver-
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änderter Anlagenauslegung, resultiert aus einer vergrößerten Rotorblattlänge daher eine er-

höhte Volllaststundenzahl sowie eine Vergleichmäßigung des Profils der Einspeisung (Bild 

2—6). Voraussetzung ist eine hinreichende Nabenhöhe der WEA im Ausgangszustand. 

 

 

Formel 2.1 

 

Unter Beibehaltung der mechanischen Komponenten kann alternativ auch eine Verringerung 

der Generatorbemessungsleistung und der weiteren elektrischen Komponenten (Umrichter, 

Einheitentransformator, ...) gegenüber heute üblicher Dimensionierung erfolgen. Bei halbier-

ter Generatorbemessungsleistung ergibt sich somit die in Bild 2—7 dargestellte Anlagenkenn-

linie. Den bei einem üblichen Binnenstandort resultierenden Ertragseinbußen nach Bild 2—8 

von ca. 10% bis 20% stehen Kosteneinsparungen durch die geringer zu dimensionierenden 

elektrischen Komponenten von ca. 5% bis 10% gegenüber. Weiterhin ist neben den vorge-

nannten Vorteilen noch die insbesondere auch für die Verteilungsnetzebene vorteilhafte Kap-

pung der die Netzauslegung bestimmenden Spitzenleistung zu berücksichtigen. 
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Bild 2—6 Verteilungsdichtefunktion der Windgeschwindigkeit und daraus nach Formel 

2.1 berechnete technisch nutzbare Leistung PWEA abhängig von der Rotorblatt-

länge 
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Bild 2—7 Leistungskennlinie bei halbierter Generatorbemessungsleistung (Unterdimen-

sionierung der elektr. Komponenten); gestrichelt die Leistungskennlinie bei 

voller Generatorbemessungsleistung 
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Bild 2—8 Verteilungsdichtefunktion des Energieertrags einer WEA bei voller und hal-

bierter Generatorbemessungsleistung 

2.4.2 Quantitative Untersuchungen 

Analog zur quantitativen Untersuchung höherer WEA-Nabenhöhen wird in diesem Abschnitt 

analysiert, wie sich eine Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung aller in 

Deutschland bestehenden WEA auf den Energieertrag, die residuale Last, die WEA-

Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler auswirkt. Im Rahmen der Analyse wird 

der derzeit existierende WEA-Park in Deutschland (Referenz) wiederum mit alternativen 
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Generatorbemessungsleistungen verglichen. Fall 1 unterstellt eine Verminderung der jeweili-

gen Generatorbemessungsleistung der WEA auf ¾ des Werts im Referenzfall. Im zweiten Fall 

wird von einer Halbierung der Generatorbemessungsleistung gegenüber der Referenz ausge-

gangen. Alle sonstigen Parameter bleiben im Vergleich zur Referenz wiederum unverändert. 

Wie Tabelle 2-3 zeigt, übersetzt sich eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung 

direkt in eine Verringerung der WEA-Kapazität. Je nach betrachtetem Fall sinkt die WEA-

Kapazität auf 75% bzw. 50% des Referenzfalls. Der Energieertrag sinkt jedoch nicht in glei-

chem Umfang. Dies ist dadurch begründet, dass bei einer geringeren Generatorbemessungs-

leistung lediglich die vergleichsweise selteneren hohen Windgeschwindigkeiten nicht in 

gleicher Höhe genutzt werden können. Ein maßgeblicher Teil des Energieertrags einer WEA 

wird hingegen bei Windgeschwindigkeiten generiert, bei denen sich die Leistungskennlinien 

des Falls mit einer verminderten Generatorbemessungsleistung und des Referenzfalls nicht 

unterscheiden. Tabelle 2-3 zeigt eine Verminderung des Energieertrags gegenüber der Refe-

renz um 9% im ersten Fall und 22% im zweiten Fall. Um auf den Energieertrag des Referenz-

falls zu kommen, müssten sich die WEA-Kapazitäten im gleichen Umfang erhöhen. Für 

diesen Fall liegen die WEA-Kapazitäten jedoch noch immer unterhalb des Referenzfalls. Die 

durchschnittlichen Volllaststunden des WEA-Parks steigen bei einer 50 %-igen Reduktion der 

Generatorbemessungsleistung auf knapp 3.000 h pro Jahr. 

Eine Verminderung der insgesamt erforderlichen WEA-Kapazität muss jedoch nicht zwangs-

läufig mit niedrigeren Kosten des WEA-Parks in Deutschland verbunden sein. Bei einer 

Verminderung der Generatorbemessungsleistung spart man einerseits Kosten für die niedrige-

re Generatorleistung ein. Andererseits werden insgesamt im Vergleich zur Referenz mehr 

Windenergieanlagen benötigt, um den gleichen Energieertrag generieren zu können. Für diese 

zusätzlichen WEA fallen wiederum Kosten für den Bau und den Betrieb an. Außerdem ist zu 

berücksichtigen, dass sich mit zunehmender Anlagenanzahl auch der Flächenbedarf für die 

Windenergieanlagen erhöht. Eine abschließende ökonomische Bewertung der dargestellten 

Effekte einer Verminderung der Generatorbemessungsleistung kann an dieser Stelle nicht 

vorgenommen werden. 
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75% 50% 75% 50%
(Fall 1) (Fall 2) (Fall 1) (Fall 2)

installierte WEA-
Kapazität

GW 25,7 19,2 12,8 21,1 15,6

Energieertrag TWh 46,4 42,4 38,2 46,4 46,4

Volllaststunden h/a 1808 2203 2974 2203 2974

Einheit Referenz

Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung 
auf...

unveränderte Anzahl 
installierte WEA

unveränderter WEA-
Energieertrag

 

Tabelle 2-3:  Veränderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen WEA-Kapazität in 

Deutschland bei einer Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung 

Durch eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung erfolgen aufgrund der veränder-

ten Einspeisestruktur der WEA Anpassungen der residualen Last. Tabelle 2-4 zeigt die durch-

schnittliche stündliche Veränderung der residualen Last für unterschiedliche Abschnitte der 

residualen Last bei Veränderung der Generatorbemessungsleistung gegenüber dem Referenz-

fall. Demnach führt eine verminderte Generatorbemessungsleistung unter der Annahme eines 

unveränderten Energieertrags zu einer im Vergleich zum Referenzfall höheren WEA-

Einspeisung in Zeiten einer hohen residualen Last. Dies liegt an den zu diesen Zeiten unter-

durchschnittlichen Windgeschwindigkeiten. Dadurch, dass trotz insgesamt geringerer WEA-

Kapazität zusätzliche WEA zum Erreichen des gleichen Energieertrags benötigt werden und 

sich die Leistungskennlinien bei diesen Windgeschwindigkeiten im Vergleich zur Referenz 

nicht ändern, kann dann insgesamt ein höherer Energieertrag generiert werden.  

Die insgesamt verminderte installierte WEA-Leistung wirkt sich insbesondere in Zeiten hoher 

Windgeschwindigkeiten und hoher Windenergieeinspeisung und relativ niedriger residualer 

Last aus. In diesen Zeiten vermindert sich die Einspeiseleistung der WEA gegenüber dem 

Referenzfall. Insgesamt sind die Auswirkungen auf die residuale Last im Vergleich zur disku-

tierten Option höherer Nabenhöhen durch die Verminderung der Generatorbemessungsleis-

tung höher. 
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75% 50%
(Fall 1) (Fall 2)

1,0 208 380
0,9 185 266

. 0,8 140 146

. 0,7 66 94

. 0,6 4 -24

. 0,5 -73 -105

. 0,4 -50 -40

. 0,3 12 27
0,2 -40 -96
0,1 -452 -647

Quantils-
rang

Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung auf ...

MW
hohe residuale 

Last

niedrige residuale 
Last  

Tabelle 2-4:  Durchschnittliche stündliche Veränderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-

land bei einer Verminderung der WEA-Generatorleistung (bei der Annahme 

eines unveränderten WEA-Energieertrags) 

Entsprechend Bild 2—9 zeigt sich, dass eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung 

lediglich geringe Auswirkungen auf die residuale Laststruktur hat. Insgesamt können selbst 

bei einer Halbierung der Generatorbemessungsleistung und gleichzeitiger Erhöhung der An-

lagenzahl lediglich in geringem Umfang Erzeugungskapazitäten im konventionellen Kraft-

werkspark eingespart werden. 
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Bild 2—9 Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der 

residualen Lastdauerkurve bei einer Verminderung der WEA-

Generatorbemessungsleistung auf 75% (Fall 1) bzw. 50% (Fall 2) (linke Gra-

fik: Leistung; rechte Grafik: Energie) 
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Bild 2—10 zeigt die Veränderungen der stündlichen Leistungsgradienten im deutschen WEA-

Park bei einer Verminderung der Generatorbemessungsleistung gegenüber der Referenz. 

Analog zu Bild 2—5 stellen negative Werte eine verminderte Häufigkeit von Sprüngen der 

insgesamt eingespeisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten 

positive Werte eine steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung 

innerhalb einer Stunde um die jeweils in der Abszisse angegebene Leistung verändert. Es 

zeigt sich in beiden betrachteten Fällen eine verminderte Häufigkeit von vergleichsweise 

hohen Leistungsgradienten. Dieser Effekt ist im Fall einer Halbierung der Generatorbemes-

sungsleistung im Vergleich zum ersten Fall stärker ausgeprägt. Auch im Vergleich zum be-

trachteten Fall einer höheren Nabenhöhe sind die Auswirkungen auf die Leistungsgradienten 

stärker. 
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Bild 2—10 Veränderung der Häufigkeit stündlicher Leistungsgradienten im deutschen 

WEA-Park bei einer Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung 

auf 75% (obere Grafik) bzw. 50% (untere Grafik) 
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2.5 Anpassung der Leistungskennlinie 

2.5.1 Qualitative Diskussion 

Hohe Leistungsgradienten bei der Einspeisung von WEA ergeben sich nach Bild 2—3 insbe-

sondere im Bereich des starken Anstiegs der Anlagenkennlinie bei mittleren Windgeschwin-

digkeiten sowie in der Nähe der Abschaltschwelle. Die Abschaltschwelle beschreibt die 

Windgeschwindigkeit (typische Abschaltgeschwindigkeit 25–35 m/s), bei der die Anlage 

abgeschaltet wird, um Schäden durch mechanische Überbelastung zu vermeiden. Neuere 

Anlagen besitzen eine Sturmregelung. Hierbei wird die Anlage bei Sturm nicht abgeschaltet, 

sondern durch Veränderung der Rotorblattstellung ein (reduzierter) Betrieb der Anlage auch 

bei sehr hohen Windgeschwindigkeiten ermöglicht. Eine weitere Betrachtung der bei Sturm-

abschaltung auftretenden Leistungsgradienten erfolgt daher hier nicht. Durch Anpassung der 

Leistungskennlinie von WEA nach Bild 2—11 reduzieren sich neben dem maximalen Leis-

tungsgradienten der einzelnen WEA auch die für die Reservebemessung maßgeblichen Per-

zentile des WEA-Prognosefehlers und damit, insbesondere bei hoher WEA-Einspeisung, auch 

des Lastprognosefehlers. Der bei einer künstlichen Beschränkung der Leistungskennlinie auf 

eine Steigung von max. 150 kW/(m/s) zusätzlich auftretende Leistungsgradient bei einer 

Windgeschwindigkeit von ca. 15 m/s (bis ca. 20 m/s) wirkt sich zumindest hinsichtlich der 

vorzuhaltenden Reserve nicht negativ aus, da diese sich an den Extremwerten des 

Prognosefehlers orientiert. Negativ zu bewerten ist hier der nach Bild 2—12 deutlich redu-

zierte Energieertrag. 
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Bild 2—11 Leistungskennlinie mit und ohne kontinuierliche Abregelung der WEA zur 

Begrenzung des maximalen Gradienten 
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Bild 2—12 Verteilungsdichtefunktion des Energieertrags einer WEA mit und ohne kontinu-

ierliche Abregelung zur Begrenzung des maximalen Gradienten  

2.5.2 Quantitative Untersuchungen 

Im folgenden Abschnitt wird untersucht, welche Auswirkungen eine Anpassung der Leis-

tungskennlinien der gesamten WEA in Deutschland auf den Energieertrag, die residuale Last, 
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die Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler haben. Dabei werden zwei Anpas-

sungsoptionen der Leistungsgradienten der deutschen WEA untersucht und mit dem aktuellen 

WEA-Park in Deutschland ohne Leistungsbegrenzung (Referenz) verglichen. Fall 1 unter-

stellt, dass der Leistungsgradient aller bestehenden WEA in Deutschland auf 10% der jeweili-

gen WEA-Nennleistung je m/s Windgeschwindigkeit begrenzt ist.9

In 

 Fall 2 geht von einer 

Begrenzung der Leistungsgradienten auf 5% der jeweiligen WEA-Nennleistung je zusätzli-

cher m/s Windgeschwindigkeit aus. Im Vergleich zum ersten Fall ist somit die Begrenzung 

der WEA-Leistungsgradienten im zweiten Fall deutlich stärker. 

Tabelle 2-5 sind die Kapazitäten, die Energieerträge und die Volllaststunden für die beiden 

betrachteten Fälle im Vergleich zur Referenz dargestellt. Würde bei einer Begrenzung der 

Leistungsgradienten die deutschlandweite WEA-Kapazität unverändert bleiben, so würde sich 

aufgrund der kontinuierlichen Abregelung der Anlagen der gesamte Energieertrag vermin-

dern. Bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten auf 10% der WEA-Nennleistung je m/s 

(Fall 1) würde sich der Energieertrag um knapp 10% vermindern. Dadurch verringern sich die 

durchschnittlichen Jahresvolllaststunden der WEA in Deutschland im Vergleich zur Referenz 

um 171 Stunden. Der Verlust an Energieertrag fällt im zweiten Fall mit einer Begrenzung der 

Leistungsgradienten auf 5% der WEA-Nennleistung je m/s deutlich stärker aus. Mit einem 

jährlichen Ertragsverlust von 17 TWh und einer Absenkung der durchschnittlichen Volllast-

stunden auf nur noch rund 1100 Stunden bei gleicher WEA-Kapazität ist dieser Fall mit deut-

lichen energetischen Verlusten verbunden. Um den gleichen Energieertrag wie im Referenz-

fall ohne Begrenzung der Leistungsgradienten zu erhalten, wäre im ersten Fall eine Erhöhung 

der WEA-Kapazität von 10% erforderlich. Im zweiten Fall müsste sich die WEA-Kapazität 

im Vergleich zur Referenz sogar um 58% erhöhen, was einen enormen finanziellen Aufwand 

bedeuten und den Flächenbedarf für WEA deutlich erhöhen würde. 

                                                 
9  So wird bspw. angenommen, dass bei einer 800 kW-WEA für jede Erhöhung der Windgeschwindigkeit um 

1 m/s der Leistungsgradienten der Anlage auf 80 kW begrenzt wird. Bei einer 2000 kW-WEA liegt demnach 

die Begrenzung bei 200 kW je zusätzlicher Erhöhung der Windgeschwindigkeit um 1 m/s. 
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10% 5% 10% 5%
(Fall 1) (Fall 2) (Fall 1) (Fall 2)

installierte WEA-
Leistung

GW 25,7 25,7 25,7 28,3 40,5

Energieertrag TWh 46,4 42,0 29,4 46,4 46,4

Volllaststunden h/a 1809 1638 1146 1638 1146

unveränderte Anzahl 
installierte WEA

unveränderter WEA-
Energieertrag

Begrenzung der Leistungsgradienten auf ...% der WEA-
Nennleistung je m/s

Einheit Referenz

 

Tabelle 2-5:  Veränderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen WEA-Kapazität in 

Deutschland bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten 

Nutzenbetrachtung  

Neben einem Energieverlust bzw. einem höheren WEA-Kapazitätsbedarf bei gleichbleiben-

dem Energieertrag führt eine Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten auch zu zusätzli-

chem Nutzen. Wie bereits im Rahmen der vorangegangenen Anpassungsoptionen diskutiert, 

lässt sich durch eine Anpassung der Leistungsgradienten die residuale Last verändern. In 

Tabelle 2-6 ist die durch eine Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten verursachte durch-

schnittliche stündliche Veränderung der residualen Last für unterschiedliche Abschnitte der 

residualen Last aufgezeigt. Grundsätzlich zeigt sich, dass eine Begrenzung der Leistungsgra-

dienten bei unverändertem Energieertrag dazu führt, dass sich die WEA-Einspeisung in Zei-

ten einer hohen residualen Last und damit einem potenziell höherem Strombedarf erhöht. Der 

Grund für die vermehrte Einspeisung bei einer hohen residualen Last liegt darin, dass in 

dieser Zeit aufgrund durchschnittlich relativ schlechter Windverhältnisse lediglich ver-

gleichsweise wenig Windenergie erzeugt wird. Die im Vergleich zur Referenz unterstellte 

höhere WEA-Kapazität führt dazu, dass in den relativ windschwachen Zeiten ein höherer 

Energieertrag resultiert.10

                                                 
10  Dieser Effekt eines höheren Energieertrags in windschwachen Zeiten lässt sich anhand 

 Umgekehrt erfolgt bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten in 

Bild 2—11 veran-

schaulichen. Dort ist zu erkennen, dass sich die Leistungskennlinie einer einzelnen WEA in windschwachen 
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Zeiten einer niedrigen residualen Last eine Mindereinspeisung der Windenergie. Die Begrün-

dung liegt in der vergleichsweise hohen durchschnittlichen Windenergieeinspeisung aufgrund 

guter Windverhältnisse in diesen Zeiten. Die kontinuierliche Abregelung der WEA erfolgt 

zumeist bei überdurchschnittlich guten Windbedingungen und vermindert somit den Energie-

ertrag in diesen Zeiten im Vergleich zur Referenz. 

Das Ausmaß dieser Effekte ist je nach analysiertem Fall unterschiedlich. Während im ersten 

Fall in Deutschland durchschnittlich lediglich 109 MW mehr Windenergie in den 10% der 

Stunden mit der höchsten residualen Last eingespeist wird, liegt dieser Wert im zweiten Fall 

bei 372 MW. In den 10% der Stunden mit der niedrigsten residualen Last vermindert sich die 

WEA-Einspeisung um 220 MW (Fall 1) bzw. 712 MW (Fall 2).  

10% 5%
(Fall 1) (Fall 2)

1,0 109 372
0,9 40 144

. 0,8 31 162

. 0,7 28 64

. 0,6 -3 -19

. 0,5 -6 -81

. 0,4 -10 27

. 0,3 35 68
0,2 -4 -25
0,1 -220 -712

MW

Begrenzung der Leistungsgradienten auf ...% der WEA-
Nennleistung je m/s

niedrige residuale 
Last

hohe residuale 
Last

Quantils-
rang

 

Tabelle 2-6:  Durchschnittliche stündliche Veränderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-

land bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten gegenüber der Refe-

renz (bei der Annahme eines unveränderten WEA-Energieertrags) 

In Bild 2—13 zeigt sich, wie sich die Veränderung der residualen Last auf den Bedarf an 

konventionellen Kraftwerkskapazitäten auswirkt. Demnach bleibt der Bedarf an Grund-, 

Mittel- und Spitzenlastkapazitäten durch eine Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten im 

                                                                                                                                                         
Zeiten nicht verändert. Durch die höhere WEA-Kapazität wird in diesen Zeiten aufgrund der unveränderten 

Leistungskennlinie jedoch insgesamt mehr Energie eingespeist. 



26 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

Vergleich zur Referenz nahezu unverändert. Der maximale Effekt wird durch eine Begren-

zung der WEA-Leistungsgradienten auf 5% der WEA-Nennleistung je zusätzlicher Erhöhung 

der Windgeschwindigkeit um einen m/s erreicht. In diesem Fall sinkt der Bedarf an konventi-

onellen Kraftwerken in Deutschland um rund 700 MW, wobei insbesondere Kapazitäten in 

der Mittellast eingespart werden können. Die in der rechten Grafik von Bild 2—13 dargestell-

ten Energiemengen in den jeweiligen Lastbereichen zeigen, dass insbesondere in der Mittel-

last Energiemengen eingespart werden können, während der Energiebedarf in der Spitzenlast 

zunimmt. 
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Bild 2—13 Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der 

residualen Lastdauerkurve bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten auf 

10% (Fall 1) bzw. 5% (Fall 2) der WEA-Nennleistung je m/s (linke Grafik: 

Leistung; rechte Grafik: Energie) 

In Bild 2—14 sind die Veränderungen der stündlichen Leistungsgradienten im deutschen 

WEA-Park bei einer kontinuierlichen Abregelung der WEA gegenüber der Referenz darge-

stellt. Dabei stellen negative Werte eine verminderte Häufigkeit von Sprüngen der insgesamt 

eingespeisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten positive Werte 

eine steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung innerhalb einer 

Stunde um die jeweilige Leistung verändert. In beiden Grafiken zeigt sich, dass sich jeweils in 

den äußeren Bereichen mit relativ hohen Leistungsgradienten die Häufigkeit des Auftretens 

zumeist vermindert. Dieser Effekt ist bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten auf 

5% der WEA-Nennleistung (untere Grafik) vergleichsweise ausgeprägter. Gleichzeitig nimmt 

die Häufigkeit von Stunden mit relativ niedrigen Leistungsgradienten im Vergleich zur Refe-

renz zu.  
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Bild 2—14 Veränderung der Häufigkeit stündlicher Leistungsgradienten im deutschen 

WEA-Park mit und ohne kontinuierliche Abregelung der WEA (obere Grafik: 

Begrenzung der Leistungsgradienten auf 10% der WEA-Nennleistung je m/s 

(Fall 1); untere Grafik: Begrenzung der Leistungsgradienten auf 5% der WEA-

Nennleistung je m/s (Fall 2)) 

2.6 Regionale Verteilung 

Im Unterschied zu den bisher diskutierten Anpassungsoptionen einzelner WEA-Parameter 

steht in diesem Abschnitt der Standort der Windenergieanlage im Fokus. So kann sich der 

Nutzen des gesamten WEA-Kollektivs bei einer möglichst breiten räumlichen Verteilung der 

WEA ggf. erhöhen. Aufgrund lokaler (Bewaldung, Bebauung) wie regionaler Einflüsse (Wet-

terfronten, allg. Oberflächenbeschaffenheit) auf das nutzbare Winddargebot für WEA kommt 

es bei weiträumig verteilten WEA zu Durchmischungseffekten. Bedingt durch die nicht 

gleichzeitige Einspeisung und die standortabhängig auch unterschiedlichen 
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Einspeisecharakteristiken der verteilten WEA verringern sich zum einen die auftretenden 

Leistungsgradienten eines solchen WEA-Kollektivs, zum anderen vermindert sich auch die 

Differenz zwischen der maximal und minimal im Jahresverlauf auftretenden 

Einspeiseleistung. Gegenüber einer Einzelbetrachtung von WEA ist somit ebenfalls eine 

verbesserte Prognostizierbarkeit zu erwarten. Allerdings geht der zusätzliche Nutzen einer 

breiteren räumlichen Verteilung einher mit einer Verringerung des Energieertrags, da auch 

Anlagen an Standorten mit vergleichsweise schlechten Windbedingungen gebaut werden11

2.7 Abschließende Bewertung 

. 

In den vorangegangenen Abschnitten wurden mögliche Optionen untersucht, die zu einer 

verbesserten Markt- und Netzintegration von Windenergieanlagen führen können. In Tabelle 

2-7 sind die mit einer Anpassung der Anlagenauslegung bzw. –betriebsweise verbundenen 

Effekte zusammenfassend dargestellt. Dabei zeigt sich, dass Anpassungen der bisherigen 

Auslegung von Windenergieanlagen teilweise zu einer verbesserten Markt- und Netzintegra-

tion dieser Anlagen führen können. Mit einer Erhöhung der Nabenhöhe lassen sich in relativ 

geringem Umfang konventionelle Kraftwerkskapazitäten einsparen und die für den 

Prognosefehler der Einspeisung relevanten Leistungsgradienten verringern. Gleichzeitig 

steigen mit einer höheren Nabenhöhe die Volllaststunden der Anlagen aufgrund der besseren 

Windbedingungen. Neben diesen positiven Effekten, ist eine höhere Nabenhöhe aufgrund des 

steigenden Energieertrags zusätzlich mit sinkenden spezifischen Kosten verbunden. Insgesamt 

ist diese Anpassung somit positiv zu bewerten. Anreize zum Bau höherer Nabenhöhen existie-

ren bereits aus der heutigen, auf Energieertragsmaximierung ausgelegten, Förderungsstruktur 

des EEG heraus. Allerdings verhindern derzeit häufig genehmigungsrechtliche Auflagen eine 

Steigerung der Nabenhöhe. 

                                                 
11  Bei ausreichenden Kuppelleitungskapazitäten zwischen den Mitgliedsländern der Europäischen Union 

können die positiven Durchmischungseffekte, die bei einer auf Deutschland begrenzten Analyse mit einer 

erheblichen Verringerung des Energieertrags bei gleichen Förderkosten bzw. einer deutlichen Erhöhung der 

Förderkosten bei gleichem Energieertrag einhergehen, durch die weiträumigere regionale Verteilung einher-

gehen in deutlich stärkeren Ausmaß gehoben werden. 
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Durch eine Überdimensionierung der Rotorblattlänge bzw. eine Unterdimensionierung des 

Generators und der weiteren elektrischen Komponenten lassen sich die Volllaststunden der 

einzelnen WEA erhöhen12

                                                 
12  Bezugsgröße der Volllaststunden ist die Bemessungsleistung der Anlage, d.h. i.A. des Genera-

tors/Umrichters. 

. Die Auswirkungen auf die residuale Last bzw. auf den Bedarf an 

konventionellen Kraftwerken sind analog zur Option einer höheren Nabenhöhe relativ gering. 

Durch eine Unterdimensionierung des Generators lässt sich insbesondere die Häufigkeit 

großer Leistungsgradienten und damit auch die Höhe des Prognosefehlers der Windenergie-

einspeisung verringern. Da elektrische Versorgungsnetze stets auf die maximal zu erwartende 

Belastung auszulegen sind, können durch Unterdimensionierung der WEA-Generatoren und 

somit Verringerung der auslegungsrelevanten Maximaleinspeisung im Einzelfall weiterhin 

Einsparungen im Bereich des Netzausbaus auf Verteilungsnetzebene erzielt werden. Aller-

dings sind bei Unterdimensionierung der einzelnen WEA-Generatoren zum Erreichen eines 

bestimmten Energieertrags im Vergleich zur derzeitigen Anlagenauslegung insgesamt deut-

lich mehr WEA erforderlich. Dies würde zum einen die Kosten zum Erreichen dieser EE-

Erzeugung deutlich erhöhen. Zum anderen ist ein höherer Flächenbedarf für die zusätzlichen 

WEA erforderlich, was zu zusätzlichen gesellschaftlichen Akzeptanzproblemen führen kann. 

Die deutliche Kostensteigerung durch die zusätzlich erforderlichen WEA führt bei dieser 

Variante dazu, dass zusätzliche Anreize zur Unterdimensionierung des WEA-Generators nicht 

generell empfohlen werden können.  
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Vollast-
stundenzahl

residuale
Last

Leistungs-
gradienten

Erhöhung der
Nabenhöhe

+ o+ o+ +
Maximierung bereits heute
wirtschaftlich und auch üblich, aber
genehmigungsrechtlich begrenzt

Überdimensionierung der Rotorblätter
erfordert de facto auch höhere
Nabenhöhe (daher theoretisch)

Bei Unterdimensionierung Generator
sind bei gleichem Energieertrag mehr
WEA erforderlich, was Kostensteigernd
wirkt

Vorteilhaft für Netzauslegung

Abregelung -- o+ + --
Deutliche Ertragseinbußen und damit
Kostensteigerungen

Zielgröße

Auswirkungen auf…
Variante

ökono-
mische

Bewertung
Bemerkung

Überdimen-
sionierung der
Rotorblattlänge
/Unterdimen-
sionierung des
Generators

++ o+ + -

 

Tabelle 2-7:  Zusammenfassende Bewertung der Anpassungsoptionen einer verbesserten 

Netz- und Marktintegration von Windkraftanlagen 

Die Variante einer kontinuierlichen Abregelung der WEA ist insgesamt lediglich mit geringen 

positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration verbunden. Durch eine kontinuierliche 

Abregelung der WEA lässt sich die Häufigkeit hoher Leistungsgradienten vermindern. Aller-

dings bestehen erhebliche Ertragseinbußen, welche die spezifischen Anlagenkosten deutlich 

erhöhen. Diese Variante kann somit nicht empfohlen werden. 

Insgesamt zeigt sich somit, dass eine Anpassung der Auslegung der Windenergieanlagen zwar 

grundsätzlich zu positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration führen kann. Aller-

dings sind die damit verbundenen zusätzlichen Kosten teilweise deutlich höher als der Nut-

zen. Ausnahme bildet die Option einer höheren Nabenhöhe, die bereits heute wirtschaftlich ist 

jedoch aufgrund fehlender Genehmigungen häufig nicht umsetzbar ist. 
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3 Erbringung von Systemdienstleistungen (AP 2) 

3.1 Vorbemerkungen 

Der sichere Betrieb elektrischer Energieversorgungssysteme erfordert von den Netzbetreibern 

neben der Bereitstellung und Vorhaltung ausreichender Netzkapazitäten insbesondere auch 

die Erbringung verschiedener so genannter Systemdienstleistungen, insbesondere umfassend  

• Betriebsführung,  

• Verlustausgleich,  

• Leistungs-Frequenz-Regelung, 

• Spannungs-Blindleistung-Regelung zur Einhaltung von Spannungsvorgaben und zur 

Verlustminimierung sowie 

• Bereitstellung ausreichender Kurzschlussleistung bei gleichzeitiger Einhaltung von Ober-

grenzen und der Netzwiederaufbaufähigkeit.  

Die Systemdienstleistungen Betriebsführung und Verlustausgleich werden im Folgenden 

nicht betrachtet, da kein relevanter Zusammenhang zu Fragen der Optimierung der EEG-

Förderung besteht. Zum Thema Leistungs-Frequenz-Regelung wird der insbesondere im 

Zusammenhang mit Netzanschlussregeln relevante Aspekt „Wirkleistungsreduktion bei Über-

frequenz“ nachfolgend diskutiert; alle übrigen Aspekte werden in Kapitel 5.1 im Zusammen-

hang mit der Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt betrachtet. Folglich konzent-

rieren sich die nachfolgenden Ausführungen auf die Bereiche Spannungs-Blindleistungs-

Regelung, Kurzschlussleistung und Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz. Vor dem Hin-

tergrund der dominierenden Rolle der PVA in der Niederspannungsebene sowie der Biomas-

se-/Biogasanlagen und WEA in der Mittelspannungsebene an der gesamt installierten EE-

Erzeugungsleistung konzentrieren sich die Betrachtungen auf diese Anlagentechnologien.13

                                                 
13 Biomasse-/Biogasanlagen weisen bedingt durch ihre technische Ausführung vergleichbare Eigenschaften zu 

konventionellen Kraftwerken auf. 
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3.2 Herausforderungen durch fortschreitenden EE-Ausbau 

Mit fortschreitendem EE-Ausbau stellt sich zunehmend das Problem der ausreichenden Ver-

fügbarkeit von Systemdienstleistungen, denn diese Dienstleistungen werden bisher überwie-

gend bis nahezu ausschließlich durch konventionelle Erzeugungsanlagen unter Nutzung der 

technischen Eigenschaften von Synchrongeneratoren bereitgestellt. Diese Erzeugungsanlagen 

werden jedoch zunehmend durch EE-Anlagen verdrängt. Die Einspeisung aus EE-Anlagen 

erfolgt jedoch im Regelfall nicht über direkt netzgekoppelte Synchrongeneratoren. Gleichzei-

tig beeinflussen die EE-Anlagen aufgrund ihrer Betriebscharakteristik und des vielfach de-

zentralen Netzanschlusses in den Verteilungsnetzen stark die Anforderungen an Menge und 

Erbringungsort benötigter Systemdienstleistungen.  

Vor diesem Hintergrund wird vielfach die verstärkte Beteiligung von EE-Anlagen an der 

Erbringung von Systemdienstleistungen gefordert. Somit stellt sich also die Frage, welche 

EE-Anlagen effektiv und effizient welche Systemdienstleistungen erbringen können. Dabei ist 

zu berücksichtigen, dass der Umfang der potenziell zu erbringenden Systemdienstleistungen 

und deren Nutzen vom Standort und der Anschluss-Spannungsebene der EE-Anlagen ab-

hängt. Zudem ist zu unterscheiden zwischen Neuanlagen und Bestandsanlagen; bei Bestands-

anlagen stellt sich insbesondere die Frage, ob Anlagen, die bisher nicht in der Lage sind, 

bestimmte Dienstleistungen zu erbringen, entsprechend nachgerüstet werden können und ob 

dies kosteneffizient möglich ist. 

In der Sparte der Windenergieanlagen wurden in der Vergangenheit ein sogenannter System-

dienstleistungsbonus im EEG verankert sowie technische Mindestanforderungen an die Anla-

gen im Rahmen der Systemdienstleistungsverordnung untergesetzlich geregelt. Für andere 

EE-Technologien bestehen insoweit noch keine Vorgaben. Folglich stellt sich – abhängig von 

Effektivität und Effizienz technischer Lösungen – die Frage, ob es sinnvoll wäre, für diese 

Technologien entsprechende Anforderungen vorzusehen. 

3.3 Spannungs-Blindleistungs-Regelung 

3.3.1 Aufgabe 

Die Spannungs-Blindleistungs-Regelung hat im Wesentlichen zwei Aufgaben, nämlich  
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• die Einhaltung von Vorgaben zur quasistationären Spannungshaltung auf Verteil- und 

Übertragungsnetzebene sowie 

• die Minimierung der Netzverluste.  

Spannungshaltung und Verlustminimierung sind Systemdienstleistungen, die sowohl auf der 

Übertragungs- als auch dezentral auf der Verteilnetzebene zu erbringen sind. Insofern ist es 

grundsätzlich denkbar, dass sich dezentral verteilte EEG-Anlagen an diesen Aufgaben beteili-

gen. 

3.3.2 Bestehende Anforderungen 

Derzeit bestehen bereits allgemein gültige Anforderungen an Erzeugungsanlagen und zwar 

unabhängig vom Typ der Erzeugungsanlage, also auch für EEG-Anlagen im Hinblick auf 

Aspekte der Spannungs-Blindleistungs-Regelung. 

Hochspannungsebene 

Der technische Rahmen für den Anschluss von Erzeugungsanlagen an Hochspannungsnetze 

ist in verschiedenen technischen Regelwerken definiert. Dies sind der Distribution Code für 

110-kV-Netze mit Verweisen auf den Transmission Code und speziell für Windkraftanlagen 

die Systemdienstleistungsverordnung Wind, ebenfalls mit Verweisen auf den Transmission 

Code. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind dies im Einzelnen: 

• Die Erzeugungsanlage muss in jedem Betriebspunkt mit einem definierten Bereich für den 

Verschiebungsfaktor betrieben werden können. Dabei ist abhängig von den Anforderungen 

des Netzbetreibers, an dessen Netz die Anlage angeschlossen wird, einer der drei folgen-

den Bereiche einzuhalten: 

o cos ϕ = 0,975 induktiv bis 0,90 kapazitiv (Variante 1) 

o cos ϕ = 0,95 induktiv bis 0,925 kapazitiv (Variante 2) 

o cos ϕ = 0,925 induktiv bis 0,95 kapazitiv (Variante 3) 

• Die Regelung der Blindleistung erfolgt über Kennlinien, über konstante Vorgabewerte, 

über zeitvariable Vorgabewerte (Fahrpläne) oder online durch den jeweils verantwortli-

chen Netzbetreiber. 
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Ein Vergleich mit Anforderungen in internationalen Grid Codes zeigt, dass diese im Wesent-

lichen deckungsgleich mit den derzeitigen Anforderungen in Deutschland sind. Grundsätzlich 

wäre es denkbar, die geforderten Bereiche des Verschiebungsfaktors zu erweitern. Dabei ist 

allerdings zu beachten, dass der Einfluss der Blindleistungseinspeisung oder entnahme auf die 

Netzspannung mit zunehmender Höhe der Blindleistungseinspeisung oder entnahme deutlich 

abnimmt. Insofern erscheint uns eine derartige Ausweitung wenig effizient. 

Mittelspannungsebene 

Die BDEW Richtlinie „Erzeugungsanlagen am Mittelspannungsnetz“ definiert den techni-

schen Rahmen für Anschluss und Parallelbetrieb von Erzeugungsanlagen am Mittelspan-

nungsnetz. Hierin ist eine Reihe von Anforderungen an Erzeugungsanlagen festgelegt und 

zwar unabhängig von der Technologie, das heißt, sie gelten grundsätzlich für alle EE-

Anlagen. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind dies im Einzelnen: 

• Die Erzeugungsanlage muss in jedem Betriebspunkt mit einem Verschiebungsfaktor von 

cos ϕ = 0,95 induktiv bis kapazitiv betrieben werden können. 

• Die Regelung der Blindleistung erfolgt über Kennlinien, über feste Vorgabewerte oder 

online durch den Verteilnetzbetreiber, an dessen Netz die jeweilige Erzeugungsanlage an-

geschlossen wird. 

Diese Anforderungen werden unserer Kenntnis nach heute von vielen Verteilnetzbetreibern 

nicht ausgereizt, häufig wird weiterhin nur ein neutrales Verhalten (cos phi = 1) am Netzan-

schlusspunkt oder sogar an den Klemmen der EE-Erzeugungseinheiten gefordert. 

Ein Vergleich mit den Anforderungen, die in internationalen Grid Codes definiert werden, 

zeigt auch hier, dass diese im Wesentlichen deckungsgleich sind. Teilweise werden internati-

onal höhere Anforderungen im Teillastbetrieb gefordert. Dies ist zwar aus technischer Sicht 

mit geringem Mehraufwand realisierbar, zumindest bei Erzeugungsanlagen, die über soge-

nannte Vollumrichter an das Netz gekoppelt werden, was für PV-Anlagen und einen Großteil 

der in Deutschland installierten Windkraftanlagen zutrifft. Allerdings ist der Nutzen derart 

erhöhter Anforderungen differenziert zu betrachten: 

• Für Mittelspannungsnetze ist ein erweiterter Verschiebungsfaktor im Teillastbetrieb nicht 

erforderlich oder (je nach betrieblicher Anwendung) sogar schädlich, da hohe Spannungs-
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werte (die vielfach begrenzend für die Höhe der anschließbaren Erzeugungsleistung sind) 

eher im Volllast-, und nicht im Teillastbetrieb der Erzeugungsanlagen auftreten. 

• Mit Blick auf Hochspannungsnetze kann ein erweiterter Verschiebungsfaktor bei EE-

Anlagen mit Mittelspannungsanschluss direkt am oder elektrisch nah am Umspannwerk 

ggf. sinnvoll sein. 

Grundsätzlich wäre es natürlich auch in der Mittelspannungsebene denkbar, die geforderten 

Bereiche des Verschiebungsfaktors (für Volllastbetrieb) zu erweitern. Da aber auch hier zu 

beachten ist, dass der Einfluss der Blindleistungseinspeisung oder -entnahme auf die Netz-

spannung mit zunehmender Höhe der Blindleistungseinspeisung oder -entnahme deutlich 

abnimmt, halten wir auch hier eine derartige Ausweitung der Verschiebungsfaktor-Bereiche 

für wenig effizient. 

Niederspannungsebene 

Die bisher noch gültige VDEW-Richtlinie „Eigenerzeugungsanlagen am Niederspannungs-

netz“ definiert den technischen Rahmen für Anschluss und Parallelbetrieb von Erzeugungsan-

lagen am Niederspannungsnetz. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind 

hierin allerdings keine Anforderungen an die Regelbarkeit der Blindleistungseinspeisung oder 

–entnahme definiert14

Derzeit wird seitens des FNN (Forum Netztechnik/Netzbetrieb im VDE) eine grundlegend 

überarbeitete Richtlinie erarbeitet. Nach aktuellem Diskussionsstand werden mit Blick auf die 

Spannungs-Blindleistungs-Regelung folgende Anforderungen definiert: 

; dies war in Anbetracht des in der Vergangenheit sehr geringen Um-

fangs der an NS-Netze angeschlossenen Erzeugungsanlagen auch nicht notwendig. 

• Die Erzeugungsanlage muss abhängig von der Leistungsklasse der Anlage in jedem Be-

triebspunkt mit einem Verschiebungsfaktor von entweder cos ϕ = 0,90 induktiv bis kapazi-

tiv oder cos ϕ = 0,95 induktiv bis kapazitiv betrieben werden können. 

• Die Regelung der Blindleistung erfolgt über Kennlinien oder über feste Vorgabewerte. 

                                                 
14 Der Verschiebungsfaktor soll analog zu elektrischen Verbrauchern im Netz zwischen 0,9 kapazitiv bis 0,8 

induktiv liegen, eine Steuerung/Regelung ist nicht gefordert 
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Im aktuellen Entwurf ENTSO-E-Pilot-Codes werden derartige Forderungen zur Spannungs-

regelfähigkeit durchgehend für alle Anlagen ab 400 W (!) gestellt. 

Analog zur Mittelspannungsebene wäre es auch hier grundsätzlich denkbar und mit geringem 

Mehraufwand realisierbar, höhere Anforderungen im Teillastbetrieb vorzusehen, allerdings ist 

der Nutzen derart erhöhter Anforderungen in Niederspannungsnetzen noch geringer als in 

Mittelspannungsnetzen.  

3.3.3 Handlungsbedarf  

Die zuvor diskutierten bestehenden oder – mit Blick auf Niederspannungsnetze – in Kürze in 

Kraft tretenden Anforderungen an Erzeugungsanlagen sind unserer Einschätzung nach tech-

nisch notwendig und sinnvoll, um eine möglichst effiziente Integration von EE-Anlagen in 

Verteilnetze zu erreichen. Entscheidend ist, dass diese technisch bedingten Mindestanforde-

rungen auch zukünftig für alle Technologien von Erzeugungsanlagen, d. h. EE- wie konventi-

onelle Anlagen, gelten. Dann ist es aus unserer Sicht für Neuanlagen zukünftig nicht notwen-

dig und sinnvoll, spezielle Förderinstrumente vorzusehen. Insbesondere würden technologie-

spezifische Förderinstrumente in ihrer Wirkung einer Erhöhung der Einspeisevergütung ent-

sprechen. Zudem ist zu beachten, dass die Mehrkosten der Wechselrichter zwar ca. 20 %15

Ob für Altanlagen Förderinstrumente zur Stimulierung einer Nachrüstung der Blindleistungs-

regelfähigkeiten sinnvoll sind, hängt von mehreren Faktoren ab. Insbesondere ist zu berück-

sichtigen,  

 

betragen (10 % für die eigentliche Blindleistungsregelfähigkeit und ca. 10 % für die erforder-

liche „Überdimensionierung“), diese allerdings z. B. bezogen auf eine PV-Anlage nur ca. 

10 % der Gesamtkosten ausmachen, so dass die Gesamtkosten einer PV-Anlage, die mit einer 

Blindleistungsregelfähigkeit im Bereich cos ϕ = 0,90 induktiv bis kapazitiv ausgerüstet ist, 

nur ca. 2 % über denen einer Anlage ohne entsprechende Fähigkeiten liegen. 

                                                 
15 Zahlenwerte gültig für eine 10 kWp Hausdachanlage - die Kosten für die eigentliche Blindleistungsregelfähig-

keit können weitgehend unabhängig von der Anlagengröße angenommen werden, wohingegen die Kosten für 

die Überdimensionierung des Wechselrichters näherungsweise mit der Anlagengröße skalieren. 
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• wie groß das Potenzial zur Nachrüstung ist (d. h. wie viele Erzeugungsanlagen bzw. wie 

viel Erzeugungsleistung prinzipiell zur Nachrüstung geeignet wären),  

• welche Kosten mit einer solchen Nachrüstung verbunden sind und  

• wie groß der Nutzen im Hinblick auf (vermiedene) Kosten alternativer Lösungsansätze, 

insbesondere Netzausbaumaßnahmen, ist. 

Das Potenzial zur Nachrüstung lässt sich wie folgt abschätzen: Die derzeit in EE-Anlagen 

installierte Erzeugungsleistung wird von Windkraftanlagen und Fotovoltaikanlagen dominiert. 

Bestehende Windkraftanlagen sind – nicht zuletzt durch monetäre Anreize des Systemdienst-

leistungsbonus – zum großen Teil bereits nachgerüstet worden16

Im Hinblick auf den zukünftigen Netzausbaubedarf halten wir den Nutzen einer Nachrüstung 

bestehender Fotovoltaikanlagen für durchaus nennenswert. In Gebieten, in denen in den letz-

ten Jahren lokal konzentriert viele Fotovoltaikanlagen errichtet wurden, sind die Netze bereits 

vielfach an ihrer Aufnahmefähigkeit angelangt, so dass der Zubau weiterer Erzeugungsanla-

gen in diesen Fällen einen kostenintensiven Netzausbau erfordert. Würden die bestehenden 

Fotovoltaikanlagen mit Funktionalitäten zur Spannungs-Blindleistungsregelung ausgerüstet, 

würde die Aufnahmefähigkeit der Netze erhöht und ein ansonsten notwendiger Netzausbau 

vermieden oder zumindest in seinem Umfang verringert. 

. Fotovoltaikanlagen sind 

überwiegend in Niederspannungsnetzen angeschlossen. Da hier bisher keine Anforderungen 

im Hinblick auf Spannungs-Blindleistungs-Regelung bestanden (s. o.), besteht hier grundsätz-

lich ein hohes Potenzial zur Nachrüstung; derzeit ist von ca. 17 GW installierter Erzeugungs-

leistung in Fotovoltaikanlagen auszugehen, die, von wenigen Ausnahmen abgesehen, keine 

steuerbare Blindleistungsbereitstellung aufweisen. 

Ob eine Nachrüstung bei PV-Altanlagen technisch möglich ist, kann nicht pauschal beantwor-

tet werden. In jedem Fall ist zwar nur der Wechselrichter von einer solchen Nachrüstung 

betroffen. Erfolgt eine Nachrüstung durch ein in vielen Fällen mögliches vergleichsweise 

preiswertes Software-Update, so lässt sich zwar eine Blindleistungsregelfähigkeit schnell 

                                                 
16 Nach Angaben des BWE sind von den insgesamt ca. 22 GW installierter Leistung an WEA in Deutschland mit 

Inbetriebnahme zwischen 2002 und 2009 ca. 15 GW als technisch für eine Nachrüstung geeignet einzustufen; 

davon wurden ca. 50% bereits umgerüstet. 
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erreichen, allerdings ist dabei zu beachten, dass dies geringfügige Ertragseinbußen17

3.4 Kurzschlussleistungsbereitstellung 

 zur Folge 

hat, da die Bemessungsleistung durch eine solche Maßnahme natürlich unverändert bleibt, so 

dass die ertragsrelevante Wirkeinspeisung im Falle einer geforderten Blindeinspeisung redu-

ziert wird. Soll die Nachrüstung dagegen ertragsneutral erfolgen, so müsste in jedem Fall der 

Wechselrichter gegen ein Modell mit entsprechend höherer Bemessungsleistung ausgetauscht 

werden. Die Kosten eines Wechselrichters betragen ca. 10 % der Investitionskosten der ge-

samten PV-Anlage und können derzeit mit ca. 300 €/kW abgeschätzt werden.  

3.4.1 Aufgabe 

Die bei einem Kurzschluss auftretenden Kurzschlussströme (sowie die daraus als Hilfsgröße 

abgeleitete sogenannte Kurzschlussleistung) müssen aus verschiedenen Gründen in ausrei-

chender Höhe und in ausreichend kurzer Zeit nach Fehlereintritt zur Verfügung stehen. Insbe-

sondere gilt, dass  

• für eine sichere Fehlererkennung und die – zur Verhinderung großflächiger Abschaltun-

gen und dadurch bedingter großflächiger Versorgungsunterbrechungen unabdingbare –

selektive Fehlerabschaltung der Kurzschlussstrom deutlich größer sein muss als die im 

Normalbetrieb auftretenden Ströme. 

Darüber hinaus ist eine Mindestkurzschlussleistung notwendig, um eine ausreichende Resis-

tenz des Netzes und der angeschlossenen Betriebsmittel und Verbraucher gegenüber Störein-

flüssen sicherzustellen, insbesondere um  

• einen stabilen Betrieb der Synchrongeneratoren auch im Falle von Systemstörungen zu 

gewährleisten,  

• eine möglichst enge räumliche Begrenzung von unvermeidbaren Spannungseinbrüchen 

(„Spannungstrichter“), speziell bei Fehlern in Höchst- und Hochspannungsnetzen, sicher-

                                                 
17 Die Ertragseinbußen lassen sich näherungsweise zu < 1 % bei Forderung nach einem Blindleistungsstellbe-

reich entsprechend einem Leistungsfaktor von 0,8 abschätzen. 
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zustellen und die ansonsten drohende Netztrennung betroffener Erzeugungseinheiten zu 

verhindern sowie 

• eine hohe Spannungsqualität für die angeschlossenen Verbraucher, z. B. hinsichtlich der 

Vermeidung kurzzeitiger Spannungsschwankungen, zu gewährleisten 

Während die Aspekte des stabilen Generatorbetriebs und der Begrenzung von Spannungs-

trichtern vor allem in Hoch- und Höchstspannungsnetzen von Bedeutung sind, sind die beiden 

übrigen Aspekte auch in Verteilnetzen relevant. 

3.4.2 Bestehende Anforderungen 

Spannungsebenen übergreifende Anforderungen 

Gemäß Systemdienstleistungsverordnung Wind wird eine Anschwingzeit (erstmaliges Errei-

chen eines Toleranzbandes um den geforderten Blindstrom) von 30ms gefordert. 

Im Folgenden wird diese Anforderung im Hinblick auf die Erfüllung der im vorangegangenen 

Abschnitt genannten Aufgaben diskutiert: 

• Für eine sichere Fehlererkennung reichen diese Anforderungen unserer Einschätzung 

nach aus, zumal in Hoch- und Höchstspannungsnetzen häufig Distanz- oder Differenzial-

schutzeinrichtungen eingesetzt werden, die weitgehend unabhängig von der Höhe des 

Kurzschlussstroms sicher ansprechen. 

• Gemessen an der im Transmission Code definierten Anforderung von 150ms bis zur 

Fehlerklärung zur Gewährleistung der Stabilität von Synchrongeneratoren, ist die gefor-

derte Zeit von 30ms relativ kurz. 

• Die Ausweitung eines Spannungstrichters ist abhängig von der Höhe des Kurzschluss-

stroms unmittelbar nach Fehlereintritt, das heißt, bei Verdrängung konventioneller Erzeu-

gungsleistung wird der Spannungstrichter zunächst größer, was wiederum zur Folge hat, 

dass eine größere Zahl von Anlagen (auch Windkraftanlagen) den Spannungseinbruch „se-

hen“ und folglich nach 30ms der volle Strom zur Begrenzung des Spannungstrichters an-

steht.  

• Für eine möglichst hohe Spannungsqualität ist es grundsätzlich vorteilhaft, eine möglichst 

hohe Kurzschlussleistung nach möglichst kurzer Zeit verfügbar zu haben. Zu beachten ist, 
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dass Erzeugungsanlagen, die über Vollumrichter netzgekoppelt sind, unabhängig von der 

tatsächlichen Erzeugungsleistung sich immer in der Höhe ihres Bemessungsstroms an der 

Kurzschlussleistungsbereitstellung beteiligen können, das heißt, es steht theoretisch immer 

die gesamte am Netz befindliche installierte EE-Leistung mit dieser Technologie (Vollum-

richter) für den Kurzschlussstrom zur Verfügung. De facto „sehen“ natürlich nicht alle An-

lagen den jeweiligen Spannungseinbruch, dessen Ausmaß durch hohe Kurzschlussleistung 

begrenzt wird. 

Bei der Diskussion um die Höhe der von EE-Anlagen bereitzustellenden Kurzschlussleistung 

ist zu beachten, dass die Höhe des Kurzschlussstroms, den Erzeugungsanlagen, die über 

Vollumrichter netzgekoppelt sind (was für den größten Teil der EE-Anlagen zutrifft), bereit-

stellen können, begrenzt ist auf den Bemessungsstrom der Umrichter. Dieser wiederum ist 

Hauptkostentreiber. Folglich würden höhere Anforderungen an die Kurzschlussstromhöhe zu 

einer deutlichen Erhöhung der Umrichter-Kosten führen, was unserer Einschätzung nach kein 

effizienter Weg wäre. 

Mittelspannung 

Gemäß BDEW Richtlinie „Erzeugungsanlagen am Mittelspannungsnetz“ müssen Fotovoltaik- 

und Windkraftanlagen sowie Brennstoffzellen-Anlagen ab 01.04.2011 (andere Technologien 

ab 01.01.2013) mit einer sogenannten UVRT-Fähigkeit (UVRT = Under Voltage Ride 

Through) ausgerüstet sein, und zudem zu einer dynamischen Netzstützung beitragen, in dem 

ein Kurzschlussstrom als Blindstrom proportional zur Tiefe des Spannungseinbruchs bereit-

gestellt wird. Diese Anforderungen sind bei Windkraftanlagen, die der wesentliche EE-

Anlagentyp mit Anschluss an MS-Netze sind, aufgrund entsprechender Anforderungen in der 

Systemdienstleistungsverordnung Wind für Neuanlagen bereits in Kraft; Altanlagen sind 

aufgrund des Bonus bereits vielfach entsprechend nachgerüstet worden18

                                                 
18  Bei Bestandsanlagen bestehen nur Anforderungen hinsichtlich der UVRT-Fähigkeit, nicht hinsichtlich der 

dynamischen Netzstützung 

. 
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Niederspannung 

In der Niederspannungsebene bestehen auch im aktuell vorliegenden Entwurf der VDE-FNN 

Richtlinie keine Anforderungen an UVRT-Fähigkeit und Beiträge zur dynamischen Netzstüt-

zung. Angesichts von derzeit ca. 17 GW installierter Erzeugungsleistung mit Anschluss an 

Niederspannungsnetze stellt sich allerdings die Frage, ob zukünftig auch hier entsprechende 

Anforderungen, zumindest zur UVRT-Fähigkeit, sinnvoll sind, um zu verhindern, dass bei 

ungünstigen Spannungseinbrüchen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet 

wird und damit die gesamte Systemstabilität gefährdet wird. Auch im aktuellen Entwurf des 

ENTSO-E-Pilot Codes findet sich eine UVRT-Forderung erst für Erzeugungsanlagen ab einer 

installierten Leistung von 100 kW, also kaum bindend für Anlagen im Niederspannungsnetz 

(deren Leistungen meist deutlich unterhalb von 100 kW liegen).  

3.4.3 Handlungsbedarf 

Aus technischer Sicht und im Hinblick auf eine Konsistenz mit den Anforderungen an Erzeu-

gungsanlagen mit Netzanschluss in der Mittelspannungsebene erscheint es sinnvoll, Anforde-

rungen insbesondere hinsichtlich einer UVRT-Fähigkeit bei Erzeugungsanlagen mit An-

schluss an Niederspannungsnetze, zu stellen, um zu verhindern, dass bei ungünstigen Span-

nungseinbrüchen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet wird und damit 

die gesamte Systemstabilität gefährdet wird. Da derartige Anforderungen für größere Anlagen 

(mit Anschluss an Mittelspannungsnetze) bereits existieren, und die Funktionalitäten grund-

sätzlich auf kleinere Anlagen übertragbar sind, ist davon auszugehen, dass entsprechende 

technische Lösungen auch für kleinere Anlagen (mit Anschluss an Niederspannungsnetze) 

ohne größeren Entwicklungsaufwand verfügbar sind. Die Mehrkosten ergeben sich (da die 

Dimensionierung der Wechselrichter unabhängig von der UVRT-Fähigkeit erfolgt) aus-

schließlich durch die erforderliche Softwareanpassung, die im Bereich von bis zu 10 % der 

Wechselrichterkosten liegen dürfte. Somit führt die Bereitstellung einer UVRT-Fähigkeit 

bezogen auf die gesamten Kosten einer PV-Anlage zu Mehrkosten von ca. 1 %19

                                                 
19 Bei Bestandsanlagen sind individuell unterschiedliche Anfahrtskosten zur Nachrüstung zu berücksichtigen. 

. 
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3.5 Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz:  

3.5.1 Aufgabe 

Die Fähigkeit zur definierten Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz dient dazu, die Sys-

temstabilität bei (plötzlich) auftretendem Erzeugungsüberschuss und/oder Lastmangel zu 

gewährleisten.  

3.5.2 Bestehende Anforderungen 

Für alle Erzeugungsanlagen, die in Netzebenen oberhalb der Niederspannungsebene ange-

schlossen werden, wird die Fähigkeit zur Wirkleistungsreduktion bei Überfrequenz identisch 

zu den im Transmission Code definierten Anforderungen, gefordert. (Im ENTSO-E-Pilot-

Code wird diese Forderung sogar durchgehend für alle Anlagen ab 400 W (!) gestellt.) Diese 

Forderungen beinhalten ein „rampenförmiges“ Verhalten der Anlagen, das heißt innerhalb 

eines definierten Frequenzbereiches muss die Erzeugungsleistung kontinuierlich (und nicht 

etwa schlagartig, was kontraproduktiv wäre) reduziert werden. 

Eine entsprechende Anforderung für Erzeugungsanlagen mit Anschluss an Niederspannungs-

netze wird derzeit seitens FNN für eine zukünftige Novelle der entsprechenden Anschlussver-

ordnung diskutiert. Dies betrifft allerdings nur Neuanlagen. Für Altanlagen bestand die An-

forderung, dass diese mit einer Überfrenz-Schutzeinrichtung versehen sein mussten, die dafür 

sorgt, dass die Anlagen bei einer Frequenz von mehr als 50,2 Hz abgeschaltet werden. Ange-

sichts von derzeit ca. 15 GW installierter Erzeugungsleistung mit Anschluss an Niederspan-

nungsnetze und der hiermit verbundenen Gefahr, dass bei etwaiger Überfrequenz (über 50,2 

Hz) eine sehr große Zahl von Erzeugungsanlagen und damit eine hohe Erzeugungsleistung 

schlagartig abgeschaltet werden20

                                                 
20  Im schlechtesten Fall wäre die Konsequenz ein dann erhebliches Erzeugungsdefizit von mehreren GW, das 

durch Primärregelung und Selbstregeleffekte von Erzeugern und Verbrauchern nicht mehr ausgeglichen wer-

den und zu einem frequenzabhängigen Lastabwurf führen könnte.  

, stellt sich allerdings die Frage, ob es zur Gewährleistung 

eines stabilen Systembetrieb erforderlich ist, auch Altanlagen mit einem rampenförmigen 

Verhalten nachzurüsten. Ähnlich wie bei der UVRT-Fähigkeit, ergeben sich Mehrkosten für 
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die Bereitstellung eines rampenförmigen Verhaltens durch die erforderliche Softwareanpas-

sung. Bei Anlagen, die in den letzten zwei Jahren errichtet wurden, lässt sich eine solche 

Anpassung meist durch ein einfaches Software-Update bewerkstelligen21

3.5.3 Handlungsbedarf 

. Bei älteren Anlagen 

ist hingegen vielfach der Austausch einzelner elektronischer Bauteile der Wechselrichter 

erforderlich. Die hiermit verbundenen Kosten liegen im Bereich von bis zu ca. 250 €/kW 

installierter Erzeugungsleistung. (Die genannten Kosten entsprechen etwa den Kosten eines 

Wechselrichters). 

Gesonderte technische Anforderungen sind aus unserer Sicht für Neuanlagen nicht notwen-

dig, da die Fähigkeit zur rampenförmigen Wirkleistungsregelung ohnehin bereits durch beste-

hende Regelwerke gefordert wird. Für Altanlagen mit Anschluss an Niederspanungsnetze 

halten wir vor dem Hintergrund der mit Frequenzfragen verbundenen Systemsicherheitsrele-

vanz Maßnahmen zur Nachrüstung für sinnvoll. 

                                                 
21 Bei Bestandsanlagen sind individuell unterschiedliche Anfahrtskosten zur Nachrüstung zu berücksichtigen. 
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4 Eigenverbrauchsregelung für Strom aus Fotovoltaikanlagen 

(AP 3) & Förderung von Fotovoltaikanlagen bei „Netzparität“ 

(AP 4) 

4.1 Vorbemerkungen 

Die Stromerzeugung aus Fotovoltaikanlagen verursacht innerhalb des EEG die höchsten 

spezifischen Förderkosten. Die Stromeinspeisung aus PV-Anlagen lag im Jahr 2009 bei rund 

6,6 TWh, was einem Anteil von 8,8 % der gesamten EEG-Strommenge entspricht, während 

die Vergütungszahlung im Jahr 2009 mit 3,2 Mrd. € einen Anteil von fast 30 % an den Ge-

samtvergütungen ausmachte. Trotz der Anpassungen der Vergütungssätze und der Fördervo-

raussetzung im Jahr 2010 und der geplanten weiteren Anpassung im laufenden Jahr 2011 

werden sowohl die Einspeisemenge, insbesondere aber die Vergütungszahlungen im Jahr 

2011 deutlich ansteigen. Eine Fortschreibung der Ausweitung der Stromerzeugung aus PV-

Anlagen in den letzten Jahren wird – unter Berücksichtigung der zu leistenden Vergütungs-

zahlungen für Bestandsanlagen über einen Förderzeitraum von 20 Jahren – zu einer erhebli-

chen Erhöhung der EEG-Umlage und einer langfristigen Belastung der Stromverbraucher 

führen. Vor diesem Hintergrund ist es erforderlich, die Möglichkeiten einer Reduzierung der 

im Verhältnis zu anderen EE-Sparten hohen Förderkosten im Rahmen der für das Jahr 2012 

vorgesehenen Novellierung des EEG erneut zu prüfen. In diesem Zusammenhang ist auch die 

Eigenverbrauchsregelung, die im Jahre 2009 eingeführt wurde und zunächst bis zum 1. Januar 

2012 befristet ist, ein wichtiger Aspekt. Durch die Förderung des Eigenverbrauchs erwartete 

die Bundesregierung bei der letzten EEG-Novelle eine Absenkung der Förderkosten in 

Deutschland ohne gleichzeitige Reduktion der Ausbaugeschwindigkeit.22

In direktem Zusammenhang mit dem Eigenverbrauch des Fotovoltaikstroms steht die soge-

nannte „Netzparität“. Fälschlicherweise wird mit der Netzparität häufig das Erreichen der 

 Da der Betreiber 

einer Fotovoltaikanlage in Höhe seines eigenverbrauchten Stroms Strombezugskosten aus 

dem öffentlichen Stromnetz einspart, kann anteilig für diesen Teil der Stromerzeugung aus 

der Anlage auch die Förderung vermindert werden.  

                                                 
22  Vgl. Schomerus, in: Frenz / Müggenborg (2010), S. 714 ff. 
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(betriebswirtschaftlichen) Konkurrenzfähigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen assoziiert. 

Allerdings bezieht sich die Netzparität ausschließlich auf den eigenverbrauchten Strom. D. h. 

die Netzparität ist per Definition erreicht, wenn der Vergütungssatz (auf Basis der Stromge-

stehungskosten in PV-Anlagen) geringer als die möglichen vermiedenen Kosten einer Substi-

tution von Strombezug der Endverbraucher durch Eigenverbrauch aus PV-Anlagen ist. Eine 

umfassende Analyse und Bewertung der so genannten Eigenverbrauchsregelung sowie die 

Ausgestaltung der Förderung für PV-Anlagen bei Erreichen der so genannten „Netzparität“ 

erfordert die Betrachtung verschiedener Aspekte. Im Einzelnen sind die Auswirkungen der 

genannten Regelungen im Hinblick auf 

• Belastung der Stromnetze und erforderlicher Netzausbau, 

• Entwicklung der Netzentgelte, 

• Entwicklung der Förderkosten, EEG-Umlage und Strompreise für Endverbraucher 

zu analysieren. Darüber hinaus ist eine klare Abgrenzung zwischen 

• Netzparität, 

• betriebswirtschaftliche Konkurrenzfähigkeit und 

• volkswirtschaftliche Wettbewerbsfähigkeit 

vorzunehmen. 

Im Rahmen einer nachträglich beauftragten Option wird in Absatz 4.6 zusätzlich überprüft, 

wie stark der Eigenverbrauch zusätzlich gefördert werden müsste, damit ein dezentraler 

Stromspeicher rentabel betrieben werden kann. Außerdem werden die Auswirkungen einer 

solchen Förderung auf die Erlöse des EE-Betreibers sowie die Förderkosten und die EEG-

Umlage untersucht.  

4.2 Aktuelle Regelungen 

Mit der EEG-Novelle 2009 wurde eine befristete Förderung des Eigenverbrauchs von Strom-

erzeugung von (netzgekoppelten) Fotovoltaik-Anlagen an oder auf Gebäuden eingeführt. 

Anlagen, die zwischen dem 1. Januar 2009 und dem 31.Dezember 2011 in Betrieb genommen 

werden, erhalten eine Vergütung zu einem reduzierten Fördersatz, wenn sie den erzeugten 
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Strom nicht ins Netz einspeisen, sondern in „unmittelbarer räumlicher Nähe der Anlage selbst 

verbrauchen“.  

Für Anlagen, die im Jahr 2009 in Betrieb genommen wurden und die eine installierte Leistung 

von kleiner 30 kWp haben, wird für den selbst verbrauchten Strom eine Vergütung in Höhe 

von 25,01 Cent je kWh gewährt. Durch die automatische Degression reduzierte sich dieser 

Wert für Anlagen, die vom 1. Januar bis 30. Juni 2010 in Betrieb genommen wurden, auf 

22,76 Cent je kWh. Während mit der Änderung des EEG Mitte des Jahres 2010 eine außer-

planmäßige Senkung der Vergütungssätze von PV-Anlagen einherging, wurden die finanziel-

len Anreize für den Eigenverbrauch erweitert und verstärkt: Für Anlagen mit einem 

Inbetriebnahmedatum ab dem 1. Juli 2010 wurde die Möglichkeit der Nutzung der Eigenver-

brauchsregelung auf PV-Anlagen von bis zu 500 kWp

Bild 4—1

 ausgeweitet. Analog zur 

Einspeisevergütung sinkt dabei der Fördersatz mit steigender Anlagenleistung in den Katego-

rien Anlagen kleiner 30 kW, Anlagen kleiner 100 kW und Anlagen bis 500 kW, da jeweils ein 

konstanter Betrag in Höhe von 16,83 Cent je kWh von der ursprünglichen Einspeisevergütung 

zur Ermittlung des Vergütungssatzes im Falle des Eigenverbrauchs abgezogen wird. Zugleich 

wurde ein zusätzlicher Anreiz bei hohen Eigenverbrauchsanteilen größer 30 % der erzeugten 

Strommenge der PV-Anlage gesetzt. Für diesen Strom wird ein geringerer Betrag in Höhe 

von 12 Cent je kWh von der ursprünglichen Einspeisevergütung zur Ermittlung des Vergü-

tungssatzes im Falle des Eigenverbrauchs abgezogen. 

 stellt die Vergütungssätze in Abhängigkeit vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme bei 

Einspeisung ins Netz und bei Eigenverbrauch dar. Zusätzlich ist die Differenzierung des 

Fördersatzes für einen Eigenverbrauchsanteil über und unter 30 % berücksichtigt. 

Es wird einerseits deutlich, dass die Degression der Vergütungssätze im Zeitverlauf für den 

Eigenverbrauch im Vergleich zum eingespeisten Fotovoltaikstrom geringer ausgefallen ist. 

Andererseits werden zusätzliche Anreize für Investitionen in Fotovoltaikanlagen gesetzt, bei 

denen ein hoher Eigenverbrauchsanteil möglich ist. In der Abbildung wurden konstant über 

den gesamten Zeitraum vermiedene Strombezugskosten von 21 Cent je kWh unterstellt. 

Berücksichtigt man die zu erwartenden Strompreissteigerungen für Endverbraucher, u. a. 

durch die steigende EEG-Umlage im Jahr 2011, ist eine weitere Erhöhung der wirtschaftli-

chen Anreize zu erwarten. Rückwirkend gilt dies auch für Bestandsanlagen, die ab dem Jahr 

2009 in Betrieb genommen wurden, da die Höhe der möglichen vermiedenen Kosten steigt. 
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Bild 4—1:  Vergütungssätze und vermiedene Strombezugskosten mit und ohne Eigenver-

brauch für eine 30 kWp-Anlage - 2009 bis 2011 

Die Eigenverbrauchsregelung im Jahr 2009 wurde nur in geringem Umfang, konkret für 6.750 

PV-Anlagen mit einer installierten Leistung von rund 70 MW in Anspruch genommen.23

Die Anlagen, die die Eigenverbrauchsregelung genutzt haben, produzierten im Jahr 2009 

insgesamt 17,8 GWh. Dabei wurde die Eigenverbrauchsregelung wiederum für eine Energie-

menge von etwa 4,8 GWh genutzt. Die durchschnittliche Eigenverbrauchsquote für Anlagen, 

die diese Regelung genutzt haben, lag folglich bei etwa 27 %.  

 

Bezogen auf die im Jahre 2009 neu installierte Leistung in Höhe von fast 1.800 MW von 

Anlagen mit Anspruch, d. h. Anlagen mit einer Leistung unter 30 kWp, entspricht dies gerade 

einmal 4 %. 

Der Eigenverbrauchsanteil von Anlagenbetreiber zu Anlagenbetreiber variierte dabei erheb-

lich. Die höchsten Inanspruchnahmemengen sind bei Anlagenbetreibern mit Eigenver-

brauchsanteilen von 20 bis 30 % und 50 bis 60 % vorhanden (Bild 4—2). Bei der Eigenver-

brauchsregelung werden aber sowohl z. T. niedrigere Anteile als auch höhere Anteile genutzt. 

Rund 7 % der Energiemenge, die nach der Eigenverbrauchsregelung vergütet wird, lässt sich 

Anlagenbetreibern mit einem Eigenverbrauchsanteil von 100 % zuordnen. D. h. diese Anla-

genbetreiber haben den erzeugten Strom vollständig selbst verbraucht.  

                                                 
23  Im Rahmen der Studie wurden von der Bundesnetzagentur Informationen zur Inanspruchnahme der Eigen-

verbrauchsregelung im Jahr 2009 zur Verfügung gestellt, die als Grundlage für die folgende Darstellung die-

nen. 
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Bild 4—2:  Aufteilung der Nutzung der Eigenverbrauchsregelung nach Eigenverbrauchs-

anteilen - Jahr 2009 

4.3 Referenzszenario für den PV-Ausbau 

Im vorangegangenen Abschnitt wurde gezeigt, dass in 2009 die Eigenverbrauchsregelung 

lediglich von einem geringen Teil der zugebauten Fotovoltaikanlagen in Anspruch genommen 

wurde. Für das Jahr 2010 liegen zwar noch keine offiziellen Angaben vor. Es ist jedoch davon 

auszugehen, dass sich die Inanspruchnahme der Eigenverbrauchsregelung erhöht hat. Diese 

Einschätzung resultiert zum einen aus der im vorangegangenen Abschnitt erläuterten steigen-

den Attraktivität der Eigenverbrauchsförderung im Rahmen der Änderung des EEG Mitte des 

Jahres 2010. Zum anderen ist zu erwarten, dass Anlagenbetreiber und Investoren vermehrt 

über die Möglichkeit des Eigenverbrauchs des erzeugten Stroms, der damit verbundenen 

Förderung sowie der Auswirkungen informiert sind. Außerdem steigt die Attraktivität der 

Eigenverbrauchsnutzung aufgrund der damit verbundenen höheren Einsparung an alternativen 

Strombezugskosten aus dem öffentlichen Stromnetz.24

Für die weiteren Jahre bis 2015 ist ebenfalls zu erwarten, dass der in PV-Anlagen erzeugte 

Strom zu bedeutenden Teilen selbst verbraucht wird. Bis Ende 2011 ist die ökonomisch at-

 

                                                 
24  Insbesondere aufgrund der steigenden EEG-Umlage sind die Strombezugskosten für die Endverbraucher in 

2010 nochmals angestiegen. 
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traktive Eigenverbrauchsvergütung noch vorgesehen. Eine Anschlussregelung ist auf Basis 

der aktuellen Gesetzeslage nicht explizit vorgesehen. Selbst wenn diese Regelung ab dem Jahr 

2012 nicht mehr fortbestehen wird, ist mit einer weiteren Zunahme des Eigenverbrauchs zu 

rechnen. Bei Fortführung der derzeit im EEG vorgesehenen Degression sinkt die Vergütung 

ab dem Jahr 2013 von ins öffentliche Stromnetz eingespeistem PV-Strom für Dachanlagen 

auf unter 20 Cent je kWh und liegt damit unterhalb der durchschnittlichen Strombezugskosten 

für Haushalte. Somit ist ein möglichst hoher Eigenverbrauch auch ohne zusätzliche Förderung 

desselben für den PV-Anlagenbetreiber ökonomisch attraktiv. Aufgrund der Degression der 

Vergütungssätze steigt die Attraktivität des Eigenverbrauchs in den Folgejahren noch weiter. 

Diese Tendenz würde sich bei steigenden Strompreisen für Endverbraucher weiter verstärken. 

In Tabelle 4-1 ist die Entwicklung der PV-Kapazitäten sowie der damit verbundenen PV-

Stromerzeugung für einzelne Vergütungskategorien für die Jahre 2010 bis 2015 dargestellt. 

Diese Entwicklung basiert auf dem Trendszenario der „Mittelfristprognose zur deutschland-

weiten Stromerzeugung aus regenerativen Kraftwerken für die Kalenderjahre 2011 bis 

2015“25 des IE Leipzig. Für die nächsten Jahre wird ein weiterer Anstieg der installierten PV-

Leistung erwartet, so dass in 2015 eine Leistung von knapp 39 GW installiert ist. Für die 

Stromerzeugung aus PV wird erwartet, dass diese im gleichen Zeitraum auf fast 36 TWh 

ansteigt. Der Anteil der generell im Rahmen der Eigenverbrauchsregelung vergütungsberech-

tigten Anlagen wird mit etwa 85 % bezogen auf die installierte Leistung angenommen. Dies 

beinhaltet alle Gebäudeanlagen mit einer installierten Leistung von weniger als 500 kWp

                                                 
25  Vgl. IE Leipzig (2010). 

, 

wenn alle Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 als anspruchsberechtigt einbezogen werden 
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Einheit 2011 2012 2013 2014 2015

Zubau MW 8.500 4.000 2.500 3.000 3.500

installierte Leistung MW 25.426 29.426 31.926 34.926 38.426

davon:

Gebäudeanlagen < 30 kW p MW 11.864 13.635 14.749 16.087 17.647

Gebäudeanlagen < 100 kW p MW 6.159 7.302 8.021 8.883 9.890

Gebäudeanlagen < 500 kW p MW 3.747 4.528 5.020 5.610 6.298

Gebäudeanlagen > 500 kW p MW 1.034 1.177 1.263 1.381 1.536

Freiflächenanlagen MW 2.623 2.785 2.874 2.966 3.056

Stromerzeugung GWh 20.734 26.786 29.964 32.684 35.929

davon:

Gebäudeanlagen < 30 kW p GWh 9.735 12.386 13.795 15.007 16.453

Gebäudeanlagen < 100 kW p GWh 4.835 6.555 7.468 8.253 9.190

Gebäudeanlagen < 500 kW p GWh 2.809 3.964 4.577 5.103 5.731

Gebäudeanlagen > 500 kW p GWh 902 1.118 1.234 1.339 1.482

Freiflächenanlagen GWh 2.453 2.764 2.889 2.981 3.073
 

Tabelle 4-1:  Prognose der installierten Leistung und der Stromerzeugung aus 

Fotovoltaikanlagen nach Vergütungskategorien - Jahre 2011 bis 2015 

Die in Tabelle 4-1 dargestellte Entwicklung des PV-Zubaus bis 2015 dient als Grundlage für 

die folgende Analyse zu den Auswirkungen des Eigenverbrauchs sowie den Effekten bei 

Erreichen der Netzparität. Im Rahmen dieser Analyse wird unterstellt, dass Anpassungen der 

Vergütungsregeln für den Eigenverbrauch den gesamten PV-Zubau nicht beeinflussen. Die 

zusätzliche Vergütung des eigenverbrauchten PV-Stroms erhöht zwar grundsätzlich die At-

traktivität für Investoren, da somit höhere Renditen erwirtschaftet werden können. Allerdings 

ist eine belastbare Abschätzung dieses Effekts aufgrund der sehr heterogenen Investorenstruk-

tur und damit auch Informationsstruktur sowie dem sehr dynamischen Marktumfeld kaum 

möglich. Daher wird im Rahmen der folgenden Analyse die in Tabelle 4-1 aufgezeigte Ent-

wicklung der PV-Stromerzeugung als Basis für die jeweiligen Untersuchungen beibehalten. 

4.4 Methodik und Annahmen zur Analyse der Auswirkungen auf 

Netzkosten 

Nachfolgend werden Methodik und Annahmen zur Analyse der Auswirkungen auf die Netz-

kosten dargestellt. Die Ergebnisse dieser Analysen finden sich in Abschnitt 4.5. 
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Betrachtete Effekte 

Die potenziellen Auswirkungen unterschiedlicher Regelungen (Eigenverbrauch / Netzparität) 

auf die Belastung der Stromnetze, auf den notwendigen Netzausbau und die damit verbunde-

nen Netzkosten und Netzentgelte werden analysiert, in dem auf Basis des zuvor beschriebe-

nen Szenarios abweichende PV-Entwicklungen im Sinne von Sensitivitätsanalysen betrachtet 

werden. 

Hier sind verschiedene, teilweise gegenläufige Effekte zu berücksichtigen: 

• Änderungen der Ver- und Entsorgungsaufgabe in den Verteilungsnetzen und damit der 

Netzbelastung ergeben sich nicht direkt aus der Eigenverbrauchsregelung, sondern aus-

schließlich aus den damit verbundenen Anreizen zur Verbrauchsverlagerung und Zwi-

schenspeicherung des erzeugten PV-Stroms.  

• Ohne Zwischenspeicherung kann die Eigenverbrauchsregelung – gerade in Verbindung 

mit verstärkten Anstrengungen z. B. zur zeitlichen Flexibilisierung des Verbrauchs von 

Haushaltsgroßgeräten – eine generelle, d. h. vom tatsächlichen Sonnenangebot unabhängi-

ge Verschiebung des Verbrauchs hin zu typischerweise sonnenstarken Mittagsstunden be-

wirken, was wiederum an Tagen mit geringer PV-Einspeisung zu einer Erhöhung der Last-

spitze und damit einer erhöhten Netzbelastung führen könnte. 

• Sofern die Netze weiterhin für sämtliche Last- und Einspeisespitzen, die z. B. zu last-

schwachen Zeiten oder bei gefüllten Zwischenspeichern in erheblicher Höhe auftreten 

können, auszulegen sind, kann sich die Benutzungsstundenzahl als Folge der Zwischen-

speicherung verringern. Damit wären die Netzkosten bei geringerer über das Netz transpor-

tierter Energiemenge prinzipiell identisch zum Fall ohne Eigenverbrauchsregelung.  

• In diesem Zusammenhang ist zusätzlich die Problematik einheitlicher Anreize für Ver-

brauchsverlagerungen durch die Eigenverbrauchsregelung und eine zukünftige verstärkte 

Anbindung im Rahmen von smart grids sowie variablen Tarifen als kritisch zu sehen. Die 

jeweiligen Anreize werden in der Regel nicht zu einer identischen Lastverlagerung führen, 

so dass durch die Eigenverbrauchsregelung eine Anpassung des Verbrauchs durch eine 

steigende kurzfristige Preiselastizität der Nachfrage ggf. konterkariert wird und bei einer 

Betrachtung des gesamten Systems zu unerwünschten Ergebnissen führt. 
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Modellnetzanalyse 

Um die Auswirkungen eines veränderten Zubaus von PV-Anlagen auf die Verteilungsnetze 

exakt und im Detail zu analysieren, müsste eine Vielfalt von Einflussfaktoren mit hoher Ge-

nauigkeit berücksichtigt werden. Dies ist im Rahmen dieser Studie jedoch aus Aufwands-

gründen weder vertretbar noch notwendig, denn die technisch-wirtschaftlichen Auswirkungen 

der dezentralen Erzeugung sollen für ganz Deutschland abgeschätzt und nicht für ein eng 

begrenztes Gebiet exakt berechnet werden.  

Zur Ermittlung der landesweiten Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugungsanlagen 

auf die Verteilungsnetze ist der methodische Ansatz der Modellnetzanalyse gut geeignet. Der 

Modellnetzanalyse (MNA) liegt die Idee zugrunde, die Versorgungsaufgabe in stark abstra-

hierter Form mit nur wenigen Eingangsgrößen zu beschreiben, so dass die wesentlichen Wir-

kungszusammenhänge zwischen diesen Eingangsgrößen (Versorgungsaufgabe einschließlich 

Verbrauchern und Erzeugungsanlagen, übliche Vorgaben zur Netzauslegung) und den Aus-

gangsgrößen (Mengengerüst der zur Erfüllung der Versorgungsaufgabe benötigten Netzanla-

gen und folglich Netzkosten) leicht untersucht werden können, losgelöst von fallspezifischen 

Einzeleinflüssen. 

Charakterisierung der dezentralen Erzeugung 

Um die Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugung auf die Verteilungsnetze zu analy-

sieren, ist es zunächst notwendig, verschiedene denkbare PV-Ausbauvarianten weitergehend 

zu charakterisieren: 

• Regionale Differenzierung: Aus Sicht der Verteilungsnetze ist es erforderlich, die (klein-) 

räumige Verteilung der Erzeugungsanlagen zu berücksichtigen, um bestimmen zu können, 

in welchen Netzbereichen Erzeugungsanlagen in welchem Umfang aufgenommen werden 

müssen. Die kleinräumige Verteilung der Erzeugungsanlagen kann allenfalls für den heuti-

gen Zustand exakt berücksichtigt werden, und dies auch nur mit sehr hohem Datenerfas-

sungsaufwand. Für die Zukunft ist sie nicht (exakt) vorhersehbar.  

Je größer die räumliche Konzentration der Erzeugungsanlagen ist, d. h. je höher die Er-

zeugungsleistung ist, die in einem bestimmten Netzbereich aufgenommen werden muss, 

desto größer sind die Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugung auf die Netzausle-

gung und somit die Netzkosten. 
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Auf Basis der Erfahrungen mit dem bisherigen Zubau dezentraler Erzeugungsanlagen hal-

ten wir es für plausibel, davon auszugehen, dass die Standorte der Erzeugungsanlagen zu-

künftig so gewählt werden, dass sie auf ca. 10 bis 20 % der von den Verteilungsnetzen 

versorgten Flächen konzentriert sind. 

• Einsatzcharakteristik: Der Einsatz von PV-Anlagen richtet sich bisher praktisch aus-

schließlich nach dem Dargebot des Primärenergieträgers Sonne. Sofern keine dezentralen 

Speicher eingesetzt werden, hat dies zur Folge, dass PV-Anlagen zu bestimmten Zeitpunk-

ten nahezu zeitgleich mit der gesamten installierten Erzeugungsleistung in die lokalen Ver-

teilungsnetze einspeisen, während zu anderen Zeitpunkten praktisch keine Erzeugungsleis-

tung verfügbar ist. Für die Netzauslegung ist es deshalb relevant, die zeitliche Korrelation 

der Erzeugungsleistung mit dem Verbrauch zu berücksichtigen. 

Auswirkungen auf die Netzauslegung 

Im ersten Schritt wird untersucht, welche Auswirkungen unterschiedliche Zubau-Umfänge 

der PV-Anlagen auf den Strombezug aus überlagerten Netzebenen haben. Dies ist der Aus-

gangspunkt für die Analyse der Auswirkungen auf den Netzanlagenbedarf und schließlich die 

Netzkosten. 

Dabei ist zu beachten, dass für die Netzauslegung (und somit für die Netzkosten) vor allem 

die Zeitpunkte mit den maximal auftretenden Leistungsspitzen ausschlaggebend sind. Somit 

ist zum einen der Fall zu betrachten, bei dem maximaler Verbrauch mit minimaler Einspei-

sung und zum anderen der Fall, bei dem minimaler Verbrauch mit maximaler Einspeisung 

zusammentrifft. Demgegenüber sind die durch den Zubau dezentraler Erzeugung hervorgeru-

fenen Veränderungen der Energiebezüge für die Netzauslegung von untergeordneter Bedeu-

tung. 

Die auslegungsrelevanten Höchstbelastungen können bei geringen Erzeugungsleistungen 

durch den Einsatz dezentraler Erzeugungsanlagen reduziert werden, soweit die über ein Netz-

element „abzutransportierende“ Erzeugungsleistung jederzeit geringer ist als die hierüber 

versorgte Last. 

Sofern der Maximalwert, der über ein Netzelement abzutransportierenden Erzeugungsleistung 

abzüglich des dann auftretenden Leistungsflusses zur Versorgung der Lasten die Maximalbe-
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lastung in Lastrichtung überschreitet, wird die Erzeugungsleistung zum ausschlaggebenden 

Faktor bei der Netzauslegung.  

In ländlichen Regionen ist vielfach nicht die Strombelastung der Betriebsmittel für die Netz-

auslegung entscheidend, sondern die Einhaltung der vorgeschriebenen Spannungsgrenzen an 

den Netzanschlusspunkten. In diesen Fällen können bereits geringe, infolge des Zubaus de-

zentraler Erzeugungsanlagen auftretende Rückspeisungen dazu führen, dass Netze verstärkt 

werden müssen.  

Auswirkungen auf Netzkosten 

Grundlage der Berechnung der Netzkosten sind die mittels Modellnetzanalyse (s. o.) be-

stimmten Netzmengengerüste (Leitungslängen, Zahl der Umspannstationen). Grundsätzlich 

wird davon ausgegangen, dass die auf diese Assets bezogenen Netzkosten direkt proportional 

zur Netzmenge sind, so dass die entsprechenden Netzkosten (und deren Änderungen) direkt 

aus den Netzmengengerüsten (bzw. deren Änderungen) berechnet werden können. 

4.5 Auswirkungen auf Förderkosten, EEG-Umlage, 

Netznutzungsentgelte und Strompreise 

4.5.1 Eigenverbrauchsförderung 

4.5.1.1 Qualitative Analyse 

Im Rahmen der Analyse werden die Auswirkungen unterschiedlicher Förderregelungen für 

den Eigenverbrauch für Strom aus Fotovoltaikanlagen aufgezeigt und erläutert. Der Anreiz 

für Endverbraucher zum Eigenverbrauch des erzeugten PV-Stroms besteht grundsätzlich 

darin, dass für diese Strommenge der Strombezug aus dem öffentlichen Stromnetz eingespart 

werden kann. Derzeit liegen die durchschnittlichen Strombezugskosten bei rund 21 Cent je 

kWh. Der EE-Betreiber verzichtet im Rahmen des derzeitigen EEG für die eigenverbrauchte 

Strommenge auf die höhere Vergütung, welche bei Einspeisung ins öffentliche Stromnetz 

gewährt wird. Ohne eine zusätzliche Förderung des eigenverbrauchten Stroms bestünde somit 

bei den derzeitigen Vergütungssätzen kein Anreiz zum Eigenverbrauch des erzeugten Stroms. 
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Da der Gesetzgeber einen möglichst hohen Eigenverbrauch anreizen möchte, wird im Rah-

men des EEG auch für den eigenverbrauchten Strom eine Vergütung gewährt. Die Förderung 

des eigenverbrauchten PV-Stroms wurde so festgelegt, dass sich der EE-Betreiber in 2011 bei 

einem Eigenverbrauchsanteil von weniger als 30 % um rund 5 Cent je kWh besser stellt als 

bei alternativer Einspeisung ins öffentliche Stromnetz. Bei einem Eigenverbrauch von mehr 

als 30 % steigt dieser Wert auf 9 Cent je kWh an.26

Somit bestehen wirtschaftliche Anreize für den Anlagenbetreiber für einen Eigenverbrauch 

des erzeugten Stroms.

 

27

• Verminderung der EEG-Bruttoförderkosten: Die Inanspruchnahme des Eigenver-

brauchs vermindert die Bruttoförderkosten für PV-Anlagen, da der eigenverbrauchte Strom 

gegenüber einer alternativen Einspeisung eine geringere Vergütung erhält. 

 Mit der zusätzlichen Förderung des Eigenverbrauchs und der daraus 

resultierenden verstärkten Inanspruchnahme sind folgende Effekte verbunden: 

• Verminderung der EEG-Nettoförderkosten: Sofern die Eigenverbrauchsförderung 

niedriger ist als der Fördertarif für die alternative Netzeinspeisung des erzeugten PV-

Stroms abzüglich des Vermarktungserlöses auf dem Großhandelsmarkt vermindern sich 

die gesamten Nettoförderkosten und somit auch die absoluten EEG-Umlagekosten. Die 

derzeit gültigen Vergütungssätze für den eigenverbrauchten Strom liegen stets unterhalb 

der Vergütung des eingespeisten Stroms abzüglich der Vermarktungserlöse28

• Veränderung der spezifischen EEG-Umlage: Hierbei sind zwei gegenläufige Effekte zu 

unterscheiden: Auf der einen Seite führen die geringeren absoluten EEG-Umlagekosten zu 

einer geringeren spezifischen EEG-Umlage. Auf der anderen Seite erhöht sich die spezifi-

sche EEG-Umlage, da die gesamten EEG-Umlagekosten auf eine geringere Abnahmemen-

ge umgelegt werden. 

. 

                                                 
26  Die Werte unterstellen durchschnittliche Strombezugskosten von 21 Cent je kWh.  

27  Hierbei sind zusätzlich Kosten für die separate Messung der Erzeugung, der Netzeinspeisung sowie des 

Eigenverbrauchs zu berücksichtigen. 

28  Von den Vermarktungserlösen sind noch die Kosten der Vermarktung wie bspw. Profilserviceaufwand, 

Handelsanbindung etc. abzuziehen. 
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• Erhöhung der spezifischen KWK-Umlage: Aufgrund der geringeren Stromabnahme-

menge bei unveränderten absoluten Förderkosten der KWK erhöht sich die spezifische 

KWK-Umlage. 

• Erhöhung der spezifischen Netznutzungsentgelte: Die spezifischen Netznutzungsent-

gelte erhöhen sich, da die Netzkosten auf eine geringere Abnahmemenge umgelegt wer-

den. (Ob und inwieweit zudem die Netzkosten beeinflusst werden, wird weiter unten dis-

kutiert.) 

• Verminderung von Steuer- und Konzessionseinnahmen: Da sich durch den Eigenver-

brauch der PV-Stromerzeugung in gleicher Höhe die Absatzmenge vermindert, vermindern 

sich damit auch die öffentlichen Einnahmen. Da der EE-Betreiber für den Eigenverbrauch 

keine spezifischen Kosten zu tragen hat, fallen für diesen Teil weder Strom- oder Mehr-

wertsteuern noch Konzessionsabgaben an. 

• Stärkerer Zubau von PV-Anlagen: Die vergleichsweise hohe Vergütung des Eigenver-

brauchs führt unter Berücksichtigung der eingesparten Strombezugskosten zu einem stär-

keren Anbau für den Bau von PV-Anlagen.  

• Neben den aufgezeigten Auswirkungen eines zunehmenden Anteils an Eigenverbrauch 

auf die Förderkosten, die Bestandteile des Endverbraucherpreises für Strom sowie den PV-

Zubau sind auch Anpassungen auf Seiten der EE-Betreiber denkbar, um den Eigenver-

brauch weiter zu erhöhen. Dabei lassen sich folgende Möglichkeiten unterscheiden: 

• Kleinere Dimensionierung der PV-Anlagen: Durch eine kleinere Dimensionierung der 

Dachanlagen lässt sich der Eigenverbrauchsanteil erhöhen. Allerdings besteht durch die 

derzeitigen Vergütungen ein Anreiz zur Ertragsmaximierung. Die EE-Betreiber schöpfen 

in der Regel ihr gesamtes verfügbares Flächenpotenzial aus, um möglichst viel PV-Strom 

zu erzeugen und vergütet zu bekommen. Trotz der Möglichkeit eines höheren Eigenver-

brauchs und damit höheren spezifischen Einnahmen ist daher bei der derzeitigen Ausge-

staltung der Förderung nicht mit einer kleineren Dimensionierung der Anlagen in deutli-

chem Umfang zu rechnen. 

• Anpassung des Verbrauchverhaltens: Der Anteil des Eigenverbrauchs lässt sich grund-

sätzlich durch eine Anpassung der täglichen Verbrauchsstruktur erhöhen. Durch Verlage-

rung des Stromverbrauchs von Zeiten einer geringen zu Zeiten einer hohen Stromerzeu-

gung der PV-Anlage lässt sich vermehrt der erzeugte Strom direkt nutzen. Allerdings ist 
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eine solche Anpassung in einer relevanten Größenordnung derzeit noch nicht erkennbar. 

Zum einen ist davon auszugehen, dass die Verbraucher nur begrenzt bereit sind, ihre Ge-

wohnheiten bzgl. der Verwendung elektrischer Geräte nach der Tageszeit auszurichten. 

Zum anderen existieren derzeit kaum sogenannte intelligente Geräte, die ihren Stromver-

brauch automatisch an bspw. den Strompreisen ausrichten. Außerdem sind solche Geräte 

mit höheren Anschaffungskosten verbunden.  

• Zubau eines Stromspeichers: Durch dezentrales Einspeichern des überschüssigen PV-

Stroms und Ausspeichern in Zeiten keiner oder lediglich geringer PV-Erzeugung lässt sich 

der Eigenverbrauchsanteil erhöhen.29

• Die Anpassungen auf Seiten der EE-Betreiber stehen in direktem Zusammenhang mit den 

hierdurch verursachten netzseitigen Wirkungen. Durch die zuvor diskutierte Anpassung 

des Verbrauchsverhaltens und/oder den Zubau von dezentralen Speichern können im Hin-

blick auf die Netzbelastung und folglich die Netzdimensionierung und Netzkosten zweier-

lei Effekte auftreten: Zum einen kann die maximale durch den Abtransport der PV-

Anlagen determinierte Netzbelastung reduziert werden, in dem ein Teil des Stromver-

brauchs von Zeiten einer geringen zu Zeiten einer hohen Stromerzeugung (typischerweise 

sonnenstarke Mittagsstunden) der PV-Anlage verlagert wird. Um eine nachhaltig netzent-

lastende Wirkung zu erreichen, ist allerdings zu vermeiden, dass durch eine generelle Ver-

brauchsverlagerung an Tagen mit geringer PV-Einspeisung eine Erhöhung der Lastspitze 

und damit eine erhöhte Netzbelastung auftreten. Erreichbar wäre ein solches Verhalten 

entweder durch Einsatz von dezentralen Speichern (die allerdings auf absehbare Zeit kaum 

wirtschaftlich sind – s. o.) oder durch ein an der tatsächlichen Erzeugungsleistung orien-

tiertes Verbrauchsverhalten, was praktisch allerdings erst mittel- bis langfristig flächende-

ckend umsetzbar sein wird, da es die (vielfach im Zuge von Diskussionen über „Smart 

 Solche dezentralen Speicherlösungen basieren auf 

Batterien und sind meist auf eine Speicherdauer von 12 bis 24 Stunden ausgelegt. Eine de-

taillierte Untersuchung von dezentralen Stromspeichern für PV-Anlagen erfolgt in Kapitel 

4.6.  

                                                 
29  Wie bereits bei den Lastverlagerungen erwähnt, können die Anreize der Eigenverbrauchsregelung zu einer 

Einsatzweise der dezentralen Speicher führen, die aus Systemsicht nicht effizient ist. Dies gilt sowohl für ei-

nen Ausgleich von Angebot und Nachfrage auf dem Strommarkt als auch für die Netze. 
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Grid Konzepte“ genannte) Möglichkeit einer erzeugungsabhängigen Laststeuerung voraus-

setzt. 

Somit ist nicht auszuschließen, dass die Eigenverbrauchsregelung in näherer Zukunft zu einer 

generellen, d. h. vom tatsächlichen Sonnenangebot unabhängigen Verschiebung des Ver-

brauchs hin zu typischerweise sonnenstarken Mittagsstunden führen kann, was wiederum an 

Tagen mit geringer PV-Einspeisung zu einer Erhöhung der Lastspitze und damit einer erhöh-

ten Netzbelastung führen könnte. Mittel- bis langfristig kann von einem stärker an der tatsäch-

lichen PV-Einspeisung orientierten Verbrauch (ggf. unterstützt durch dezentrale Speicher) 

und damit einer verringerten Netzbelastung ausgegangen werden. Die Wirkung dieser beiden 

gegenläufigen Effekte wird in nachfolgendem Abschnitt grob quantifiziert. 

4.5.1.2 Quantitative Analyse  

Nachdem im vorangegangenen Abschnitt die Effekte eines steigenden Eigenverbrauchs auf-

grund einer darauf bezogenen Förderung qualitativ diskutiert wurden, erfolgt im Folgenden 

eine Quantifizierung der Auswirkungen auf die Preise für Haushaltsstrom sowie auf die Ein-

nahmen der öffentlichen Hand. Dabei werden zunächst die Auswirkungen unter Berücksichti-

gung der derzeitigen Förderregelungen im EEG aufgezeigt, d.h. bei einem Auslaufen der 

Eigenverbrauchsförderung Ende 2011 für Neuanlagen (Szenario 1). In einem zweiten Schritt 

wird untersucht, welche Änderungen sich ergeben würden, wenn die Förderung des Eigenver-

brauchs für Neuanlagen bis 2015 beibehalten würde (Szenario 2). In beiden Szenarien wird 

unterstellt, dass die im EEG festgelegte Förderung des eingespeisten PV-Stroms auf Basis der 

aktuellen Regelungen bis 2015 fortgeführt wird. Für den PV-Zubau sowie die damit verbun-

dene Stromerzeugung wird angenommen, dass sich diese unabhängig von der Förderung des 

Eigenverbrauchs entwickelt. Die im Rahmen der Quantifizierung unterstellte Entwicklung der 

Fotovoltaik in Deutschland bis 2015 ist in Tabelle 4-1 dargestellt. Außerdem wird angenom-

men, dass alle Anlagen, die im Rahmen des EEG zur Nutzung der Eigenverbrauchsförderung 

angereizt werden, diese auch in Anspruch nehmen werden. Dies sind für 2009 alle PV-

Dachanlagen mit einer Leistung von weniger als 30 kWp sowie ab Juli 2010 alle PV-

Dachanlagen mit einer Leistung von weniger als 500 kWp. Ältere Bestandsanlagen sowie 

Anlagen mit einer höheren Leistung sind von der Eigenverbrauchsförderung nicht betroffen. 

Bei der Analyse wird somit eine maximale Abschätzung der Auswirkung hinsichtlich der 

Nutzung des Inanspruchnahmepotenzials vorgenommen. Da der in den nächsten Jahren reali-
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sierte durchschnittliche Eigenverbrauchsanteil der PV-Anlagen derzeit nur schwer abschätz-

bar ist, wird für die beiden Szenarien jeweils zusätzlich eine Sensitivität mit einem veränder-

ten durchschnittlichen Eigenverbrauchsanteil untersucht.  

Szenario 1: Auslaufen der PV-Eigenverbrauchsförderung Ende 2011 

Wie bereits in der qualitativen Analyse der Eigenverbrauchsförderung erläutert, setzt die 

zusätzliche Förderung des Eigenverbrauchs einen zusätzlichen Anreiz für die Nutzung des 

selbst erzeugten Stroms. Mit einer erhöhten Inanspruchnahme des Eigenverbrauchs sind die in 

Tabelle 4-2 dargestellten Auswirkungen auf den Strompreis für Haushaltskunden verbunden. 

Dabei bedeuten positive Werte eine Erhöhung der Preisbestandteile bei einer Eigenver-

brauchsförderung bis 2011 gegenüber dem Fall, dass der PV-Strom nicht teilweise selbst 

genutzt wird. Negative Werte bedeuten umgekehrt eine Entlastung der Endverbraucher. In der 

linken Tabellenhälfte sind die Ergebnisse für den Fall eines durchschnittlichen Eigenverb-

rauchanteils von 25 % dargestellt. Dabei zeigt sich, dass die spezifische EEG-Umlage für 

Haushaltskunden sinkt. Der preissenkende Effekt geringerer Förderkosten überwiegt den 

Effekt einer geringeren Umlagebasis.30

                                                 
30  Trotz des Einstellens der Eigenverbrauchsförderung nach 2011 verändert sich auch in den Folgejahren die 

Differenz der EEG-Umlage. Dies resultiert aus der Annahme eines im Zeitverlauf steigenden Großhandels-

preises. Da im Fall ohne Eigenverbrauchsförderung insgesamt mehr PV-Strom vermarktet wird, wirken sich 

die höheren Vermarktungserlöse gegenüber dem Fall mit einer Eigenverbrauchsförderung positiv aus und 

vermindern die Differenz der EEG-Umlage.  

 Aufgrund der geringeren Umlagebasis erhöhen sich 

jedoch zugleich die spezifischen Netznutzungsentgelte sowie die KWK-Umlage, da die Re-

gelenergiekosten sowie die absolute KWK-Förderung und zunächst auch die Netzkosten 

unabhängig vom Eigenverbrauch angenommen sind. Für die Strompreisbestandteile der 

Strombeschaffung und des Vertriebs wird im Rahmen der Untersuchung angenommen, dass 

diese in allen Szenarien identisch sind und somit die Höhe des Eigenverbrauchs bei identi-

schem PV-Zubau keinen Einfluss auf den Großhandelspreis sowie die Vertriebskosten haben 

wird. Bei einem unterstellten Anstieg des Eigenverbrauchsanteils auf durchschnittlich 60 % 

(rechte Tabellenhälfte) verstärken sich die genannten Effekte moderat. Insgesamt zeigt sich 

jedoch in beiden Fällen kein nennenswerter Effekt auf die Strompreise für Haushaltskunden. 

Tendenziell ist der Effekt in beiden Fällen in den ersten Jahren marginal negativ, d. h. ceteris 
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paribus kann mit einer leichten Entlastung der Strompreise für Endkunden gerechnet werden, 

kehrt sich allerdings bereits ab 2012 / 2013 ins Gegenteil um. 

• 

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2010 2011 2012 2013 2014 2015

EEG-Umlage -0,16 -0,33 -0,38 -0,36 -0,33 -0,30 -0,39 -0,70 -0,77 -0,71 -0,65 -0,58

Netznutzungsentgelt 0,10 0,27 0,36 0,36 0,36 0,36 0,24 0,65 0,86 0,87 0,87 0,88

KWK-Umlage 0,01 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01

Mehrwertsteuer -0,01 -0,01 0,00 0,00 0,01 0,01 -0,02 -0,01 0,02 0,03 0,04 0,06

Gesamt -0,07 -0,07 -0,03 0,01 0,04 0,08 -0,15 -0,04 0,11 0,20 0,28 0,37

€/MWh

Strompreiserhöhung bei EV-Förderung 
bis 2011 (EV-Anteil  von 60%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

€/MWh

Strompreiserhöhung bei EV-Förderung 
bis 2011 (EV-Anteil  von 25%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

 

Tabelle 4-2:  Differenz der Haushaltsstrompreise bei Einstellen der Eigenverbrauchsförde-

rung von PV-Anlagen Ende 2011 gegenüber keiner Eigenverbrauchsförderung 

Obige Prognosen der Netznutzungsentgelte unterstellen, dass die Netzkosten unabhängig von 

der Eigenverbrauchsförderung sind. Gleichwohl ist hierin die Zunahme der Netzkosten, die 

sich aus dem PV-Zubau von 2010 bis 2015 (Tabelle 4-1) ergeben, enthalten. Die prozentuale 

Zunahme der Netzkosten liegt dabei je nach Netzebene zwischen 2 % und 10 %.  

Um die Wirkungen des oben diskutierten Effekts einer generellen, d. h. vom tatsächlichen 

Sonnenangebot unabhängige Verschiebung des Verbrauchs mit der Folge einer Erhöhung der 

Lastspitze und damit einer erhöhten Netzbelastung grob zu quantifizieren, haben wir Analy-

sen durchgeführt, bei denen wir angenommen haben, dass die Lastspitze an allen NS-

Netzanschlüssen mit PV-Anschluss um 20 % zunimmt (was nach unserer Einschätzung eine 

realistische Obergrenze für die Verschiebung darstellt). Die Ergebnisse zeigen, dass die Netz-

kosten dann von 2010 bis 2015 je nach Netzebene um 2,5 bis 11 % zunehmen. Im Vergleich 

mit obigen Zahlen lässt sich somit festhalten, dass dieser Effekt tendenziell vernachlässigt 

werden kann. 

Selbige Erkenntnis ergibt sich aus der Analyse des gegenläufigen Effektes, der sich aus einem 

stärker an der tatsächlichen PV-Einspeisung orientierten Verbrauch (ggf. unterstützt durch 

dezentrale Speicher) und damit einer verringerten Netzbelastung ergibt. Hier haben wir ange-

nommen, dass sich eine Reduktion der Einspeisespitze um 20 % (was unserer Einschätzung 

nach ebenfalls als realistische Obergrenze angesehen werden kann) erreichen lässt. Hieraus 
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ergibt sich von 2010 bis 2015 je nach Netzebene eine Zunahme der Netzkosten um 2 bis 9 % 

und somit ebenfalls nur eine unwesentliche Änderung gegenüber der Basis-Betrachtung. 

Somit lässt sich festhalten, dass die potenziellen netzbe- als auch die netzentlastenden Wir-

kungen, die durch die Eigenverbrauchsregelung verursacht werden, bezogen auf die absolute 

Zunahme der Netzkosten, die sich ohnehin durch den Ausbau der Netze infolge des Zubaus 

der PV-Anlagen ergeben, eine untergeordnete Rolle spielen und somit für die Diskussion um 

die Fortführung einer solchen Regelung nicht ausschlaggebend sind. Eine nennenswerte 

netzentlastende Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt. 

In Tabelle 4-3 sind einerseits die verminderten absoluten EEG-Umlagekosten durch die bis 

2011 geltende Eigenverbrauchsförderung dargestellt. Dabei zeigt sich bis 2012 eine zuneh-

mende Kostenminderung.31

                                                 
31  Trotz Einstellen der Eigenverbrauchsförderung Ende 2011 mindern sich die EEG-Umlagekosten in 

2012 noch weiter. Dies liegt daran, dass in den Berechnungen die in einem Jahr zugebauten PV-Anlagen erst im 

darauffolgenden Jahr ihr vollständiges Erzeugungspotenzial ausschöpfen können, da sie im Durchschnitt erst zur 

Mitte des Jahres in Betrieb genommen werden. Zusätzlich wirkt sich der in 

 In den Folgejahren reduziert sich die Kostenminderung wiederum 

aufgrund angenommener steigender Vermarktungserlöse des PV-Stroms. Ein weiterer Effekt 

der Eigenverbrauchsnutzung liegt in einer Verminderung der Einnahmen der öffentlichen 

Hand. Dadurch, dass die steuerpflichte Stromabnahmemenge sinkt, vermindert dies auch die 

Einnahmen aus Konzessionsabgaben, Strom- und Mehrwertsteuer. Selbst bei Einstellen der 

Eigenverbrauchsförderung im Jahr 2011 für Neuanlagen mit Inbetriebnahmejahr ab 2012 

kann diese Minderung je nach untersuchtem Fall rund 150 bis 400 Mio. € im Jahr 2015 betra-

gen. 

Tabelle 4-2 dargestellte Effekt einer 

mittelfristig sinkenden Differenz der EEG-Umlage aufgrund höherer Vermarktungserlöse im Fall keiner EV-

Förderung auch auf die Differenz der gesamten EEG-Umlagekosten aus. 
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2010 2011 2012 2013 2014 2015 2010 2011 2012 2013 2014 2015

EEG-Umlage 86 203 256 252 250 248 203 446 552 544 537 533

Konzessionsabgabe 12 33 43 43 43 43 30 78 102 102 102 102

Stromsteuer 16 43 56 56 56 56 39 103 134 134 134 134

Mehrwertsteuer 22 53 67 67 66 66 52 119 150 148 147 146

Verminderung bei EV-Förderung bis 
2011 (EV-Anteil  von 25%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

Verminderung bei EV-Förderung bis 
2011 (EV-Anteil  von 60%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

Mio. € Mio. €

 

Tabelle 4-3: Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Einnahmen der 

öffentlichen Hand bei Einstellen der Eigenverbrauchsförderung von PV-

Anlagen Ende 2011 gegenüber dem Fall ohne Eigenverbrauchsförderung 

Szenario 2: Fortführen der PV-Eigenverbrauchsförderung bis Ende 2015 

In Tabelle 4-4 sind die Effekte auf die Strompreise für den Fall dargestellt, dass die PV-

Eigenverbrauchsförderung bis mindestens Ende 2015 verlängert wird. Die Effekte sind grund-

sätzlich identisch zu denjenigen in Szenario 1. Aufgrund des höheren Eigenverbrauchs und 

der damit verbundenen geringeren Verteilungsbasis fallen insbesondere die Kosten für Netz 

und Regelenergie vergleichsweise stärker ins Gewicht. Bei einem unterstellten durchschnittli-

chen Eigenverbrauchsanteil von 60 % würden sich die Strompreise für den Endverbraucher 

um etwas mehr als 1 € je MWh erhöhen. Unterstellt man jedoch das aus derzeitiger Sicht 

realistischere Szenario eines durchschnittlichen Eigenverbrauchanteils von 25 % so zeigt sich 

wiederum, dass die Förderung des Eigenverbrauchs den Preis für Haushaltsstrom nur margi-

nal beeinflusst. 
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• 

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2010 2011 2012 2013 2014 2015

EEG-Umlage -0,16 -0,37 -0,51 -0,56 -0,58 -0,59 -0,39 -0,77 -1,00 -1,06 -1,07 -1,04

Netznutzungsentgelt 0,10 0,31 0,49 0,59 0,68 0,79 0,24 0,74 1,19 1,44 1,66 1,92

KWK-Umlage 0,01 0,00 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,02 0,02 0,03

Mehrwertsteuer -0,01 -0,01 0,00 0,01 0,02 0,04 -0,02 0,00 0,04 0,07 0,12 0,17

Gesamt -0,07 -0,07 -0,02 0,05 0,13 0,25 -0,15 -0,02 0,24 0,47 0,73 1,08

€/MWh €/MWh

Strompreiserhöhung bei EV-Förderung 
bis 2015 (EV-Anteil von 25%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

Strompreiserhöhung bei EV-Förderung 
bis 2015 (EV-Anteil von 60%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

 

Tabelle 4-4: Differenz der Haushaltsstrompreise bei Fortführung der Eigenverbrauchsför-

derung von PV-Anlagen bis Ende 2015 gegenüber dem Fall ohne Eigenver-

brauchsförderung 

Die im Vergleich zu Szenario 1 länger gewährte Eigenverbrauchsförderung führt zu einer 

stärkeren Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Konzessions- und Steu-

ereinnahmen. Wie Tabelle 4-5 zeigt, vermindern sich die Einnahmen der öffentlichen Hand 

um rund 350 Mio. € (durchschnittlicher Eigenverbrauchsanteil von 25 %) und rund 

800 Mio. € (durchschnittlicher Eigenverbrauchsanteil von 60 %). 

• 

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2010 2011 2012 2013 2014 2015

EEG-Umlage 86 228 344 401 450 507 203 497 732 847 943 1.060

Konzessionsabgabe 12 37 59 70 80 92 30 89 141 168 192 220

Stromsteuer 16 49 77 92 105 120 39 117 185 221 252 289

Mehrwertsteuer 22 60 91 107 121 137 52 134 201 235 264 298

Verminderung bei EV-Förderung bis 
2015 (EV-Anteil  von 25%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

Verminderung bei EV-Förderung bis 
2015 (EV-Anteil  von 60%) gegenüber 

keiner EV-Förderung

Mio. € Mio. €

 

Tabelle 4-5:  Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Einnahmen der 

öffentlichen Hand bei Fortführung der Eigenverbrauchsförderung von PV-

Anlagen bis Ende 2015 gegenüber dem Fall ohne Eigenverbrauchsförderung 
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4.5.2 PV-Förderung bei Erreichen der Netzparität 

4.5.2.1 Qualitative Analyse 

Die folgende Analyse bzgl. der Auswirkungen bei Erreichen der Netzparität ist sehr eng 

verbunden mit der vorangegangen Analyse bzgl. der Eigenverbrauchsregelung. Die sogenann-

te Netzparität gilt als erreicht, wenn die Kosten des selbst erzeugten Stroms bspw. einer 

Fotovoltaikanlage gleich hoch sind wie die Strombezugskosten, die für den Bezug des Stroms 

aus dem öffentlichen Netz vom jeweiligen Verbraucher zu zahlen sind. Mit diesem Zeitpunkt 

ist jedoch weder die Wettbewerbsfähigkeit noch die Wirtschaftlichkeit im betriebswirtschaft-

lichen Sinne der PV-Anlage ohne zusätzliche Förderung erreicht. Vielmehr bezieht sich die 

Netzparität ausschließlich auf den Anteil des eigenverbrauchten Stroms. Für denjenigen Teil, 

der nicht selbst verbraucht werden kann, ist die Wettbewerbsfähigkeit erst dann erreicht, 

wenn die Stromgestehungskosten niedriger sind als der Wert des Stroms, der durch Verkauf 

am Großhandelsmarkt (plus ggf. auftretende netzentlastende Wirkungen) erwirtschaftet wer-

den kann. Liegen die Stromgestehungskosten jedoch noch oberhalb dieses Vermarktungs-

werts, so ist für einen weiteren PV-Zubau auch weiterhin eine Förderung erforderlich. 

Im Folgenden werden die grundsätzlichen Zusammenhänge bzgl. der Anreizwirkung bei 

Erreichen der Netzparität erläutert. Dazu wird zunächst in Bild 4—3 schematisch die Last 

eines typischen Haushalts sowie die PV-Erzeugungsstrukturen unterschiedlicher Anlagendi-

mensionierungen aufgezeigt. Die dunkelrote Fläche A zeigt die Erzeugungsstruktur einer 

vergleichsweisen kleinen PV-Anlage. Da die Stromerzeugung zu keinem Zeitpunkt oberhalb 

der hier unterstellten Verbrauchslast liegt, könnte der erzeugte Strom zu 100 % selbst ver-

braucht werden. Bei einer größeren Dimensionierung der Anlage würden zusätzlich die Er-

zeugungsflächen B und C hinzukommen. Dabei spiegelt die Fläche B eine Übereinspeisung 

wider, d.h. der Strom wird nicht selbst verbraucht, sondern ins öffentliche Netz eingespeist. 

Der EE-Betreiber hat somit die Wahl zwischen einer kleineren PV-Anlage, deren Strom zu 

100 % selbst verbraucht werden kann und einer größeren Anlage, bei der der Eigenver-

brauchsanteil weniger als 100 % betragen wird. Die maximale Dimensionierung der PV-

Anlage ist in der Regel durch die verfügbaren und nutzbaren Dachflächen beschränkt. 
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Last, 
PV-Einspeisung

Stunde

A

B

C C

Last

PV-Einspeisung (große Dimensionierung)

PV-Einspeisung (kleine Dimensionierung)

 

Bild 4—3:  Schematische Darstellung der Last sowie der PV-Einspeisung bei unterschied-

licher Dimensionierung der PV-Anlage 

Die aus Sicht des EE-Betreibers optimale Dimensionierung der PV-Anlage ist abhängig von 

unterschiedlichen Rahmenbedingungen, welche auf Basis einer Fallunterscheidung im Fol-

genden erläutert werden: 

• 

• Wenn die Vergütung für den eingespeisten PV-Strom höher als die Stromgestehungskos-

ten ist, existieren ausreichend Anreize für einen weiteren PV-Zubau (auch ohne zusätzliche 

Eigenverbrauchsförderung).

Fall 1: Netzparität ist noch nicht erreicht: 

32

                                                 
32  Ein Anreiz für eine geringere Dimensionierung der Anlage ergibt sich in dem Fall ausschließlich, wenn die 

Höhe der Eigenverbrauchsvergütung vom Eigenverbrauchsanteil abhängig ist. Die heutige Regelung sieht 

dies zwar vor. Es ist allerdings fraglich, ob der monetäre Anreiz zu einer Veränderung der Dimensionierung 

ausreicht. 

 Wenn keine Eigenverbrauchsförderung existiert, hat der PV-

Betreiber einen Anreiz zur Maximierung der Anlagenleistung. Wenn die Vergütung für 

den eingespeisten PV-Strom niedriger oder gleich den Stromgestehungskosten ist, bestehen 

nur dann Anreize für einen Zubau, wenn zusätzlich der Eigenverbrauch gefördert wird. Die 

Dimensionierung der Anlage hängt dann insbesondere von der Höhe der Einspeise- und 
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Eigenverbrauchsförderung ab. Je stärker der Eigenverbrauch im Vergleich zur Einspeisung 

vergütet wird, desto größer ist der Anreiz für einen hohen Eigenverbrauchsanteil. 

• Fall 2: Netzparität ist genau erreicht33

• Wenn die Vergütung für den eingespeisten PV-Strom höher als die Stromgestehungskos-

ten ist, besteht ein Anreiz zum PV-Zubau. Eine Förderung des Eigenverbrauchs ist spätes-

tens ab diesem Zeitpunkt nicht mehr erforderlich. Analog zu Fall 1 würde der EE-Betreiber 

die Anlagenleistung maximieren. Wenn die Vergütung für den eingespeisten PV-Strom 

niedriger als die Stromgestehungskosten ist, dann wird der EE-Betreiber unter der Voraus-

setzung, dass keine Eigenverbrauchsförderung besteht nur dann zubauen, wenn er einen 

Eigenverbrauchsanteil von 100 % erreichen kann. Er würde sonst für jede überschüssige 

kWh PV-Strom Verlust machen. 

: 

• 

Wenn die Förderung der PV-Anlagen eingestellt werden würde, dann hängen die Entschei-

dung über den Zubau sowie über die Anlagendimensionierung von der Höhe der Stromgeste-

hungskosten, der Strombezugskosten (Endverbraucherpreis), dem Vermarktungswert des PV-

Stroms und dem erreichbaren Eigenverbrauchsanteil ab. Je geringer die Differenz zwischen 

Stromgestehungskosten und Strombezugskosten ist, desto höher muss der Eigenverbrauch der 

Anlage liegen. Mit zunehmender Kostensenkung kann eine Überdimensionierung der PV-

Anlagen für Investoren attraktiv werden. Wenn trotzdem eine Vergütung auf den eingespeis-

ten PV-Strom gewährt wird, die oberhalb des Vermarktungswerts liegt, vermindert sich der 

Anreiz, die PV-Anlage möglichst an der gegebenen Last (Fläche A in 

Fall 3: Netzparität ist unterschritten: 

Bild 4—3) zu orientie-

ren. Mit zunehmender Vergütung erhöht sich der Anreiz zur maximalen Dimensionierung der 

PV-Anlage.  

                                                 
33 Dies ist ein theoretischer Fall, da er strenggenommen nur für einen kurzen Moment auftreten kann. 
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4.6 Auswirkungen einer verstärkten Förderung des Eigenverbrauchs 

für PV-Anlagen als Anreiz für einen dezentralen Speicherzubau 

Der Eigenverbrauch stellt für PV-Anlagenbetreiber eine wirtschaftlich attraktive Alternative 

zur Einspeisung ins öffentliche Stromnetz dar. Durch die sinkenden Vergütungen für den 

eingespeisten Strom sowie die steigenden Strompreise für Endverbraucher wird die Attrakti-

vität des Eigenverbrauchs weiter ansteigen. Die Nutzungsmöglichkeit des Eigenverbrauchs ist 

in der Regel bei der derzeitigen Ausgestaltung des EEG beschränkt. Da der erzeugte Strom 

nicht zu jeder Zeit vollständig selbst verbraucht werden kann, liegt der nutzbare Eigenver-

brauchsanteil für eine typische Dachanlage in der Regel bei weniger als 30%. Dieser Anteil 

kann einerseits durch eine kleinere Dimensionierung der PV-Anlage oder andererseits durch 

den Zubau eines dezentralen Stromspeichers erhöht werden. Bei einer kleineren Dimensionie-

rung der Anlage kann als Kritik angeführt werden, dass sich die spezifischen Kosten der 

Anlage erhöhen und insgesamt weniger Dachflächenpotenzial genutzt werden kann. Bei den 

dezentralen Stromspeichern fallen zusätzliche Kosten für den Speicher an. 

Im Rahmen dieser nachträglich beauftragten Analyse wird überprüft, wie stark der Eigenver-

brauch zusätzlich gefördert werden müsste, damit ein solcher Speicher rentabel betrieben 

werden kann. Außerdem werden die Auswirkungen einer solchen Förderung auf die Erlöse 

des EE-Betreibers sowie die Förderkosten und die EEG-Umlage untersucht. 

4.6.1 Methodik und Annahmen 

In Tabelle 4-6 sind die wesentlichen Annahmen bzgl. des Zubaus von PV-Anlagen sowie die 

im Rahmen dieser Analyse unterstellten Speicherparameter dargestellt. Betrachtet werden 

PV-Dachanlagen mit einer Leistung kleiner 30 kW, die zwischen 2012 und 2020 zugebaut 

werden. Eine Beschränkung auf diese Anlagenkategorie erfolgt an dieser Stelle, da die bisher 

diskutierten dezentralen Speichersysteme für PV insbesondere für kleinere Dachanlagen 

konzipiert sind. Der jährliche Zubau dieser Anlagenkategorie wird mit 1.925 MW angesetzt. 

Dies entspricht 55% des im Rahmen des EEG anvisierten jährlichen Zubaus von insgesamt 

3.500 MW. Unter Berücksichtigung einer durchschnittlichen Volllaststundenzahl von 950 
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Stunden ergibt sich auf Basis dieses Zubaus ein Anstieg der Stromerzeugung von knapp 

1 TWh in 2012 auf knapp 16 TWh in 2020.34

• 

  

Einheit 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

PV-Zubau von Dachanlagen mit 
Leistung < 30 kW

MW/Jahr 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925

daraus folgende PV-
Stromerzeugung

TWh/Jahr 0,9 2,7 4,6 6,4 8,2 10,1 11,9 13,7 15,5

Investitionskosten des PV-
Speichers

€2011/kWh 6.690 6.021 5.419 4.877 4.389 3.950 3.555 3.200 2.880

Speichervolumen kWh 7 7 7 7 7 7 7 7 7

Wirkungsgrad des Speichers % 85 85 85 85 85 85 85 85 85

Anzahl Speicherzyklen 
(Nennenergie)

Zyklen/Jahr 115 115 115 115 115 115 115 115 115

Anteil Eigenverbrauch (ohne 
Speicheroption)

% 30 30 30 30 30 30 30 30 30

Anteil Eigenverbrauch (mit 
Speicheroption)

% 47 47 47 47 47 47 47 47 47

technische Lebensdauer des 
Speichers

Jahre 10 10 10 10 10 10 10 10 10
 

Tabelle 4-6: Wesentliche Annahmen zu PV-Zubau und PV-Speicher 

Da Speichersysteme für kleinere PV-Dachanlagen derzeit noch nicht in umfangreicher Menge 

am Markt existieren und nur wenige Informationen insbesondere zu Kosten bzw. Preisen 

solcher Systeme verfügbar sind, basieren die unterstellten Annahmen zu Speichersystemen 

auf Angaben aus der Literatur bzw. auf Auskünften von einzelnen Herstellern. Bzgl. der 

Parameter eines dezentralen Speichers wurde ein Blei-Akkumulator unterstellt, da dieser im 

Vergleich zu alternativen Stromspeichern wie Lithium-Ionen-Speicher oder Lithium-Polymer-

Speicher günstiger ist und somit auch die größte Bedeutung beigemessen wird. Die von Her-

stellern angegebenen Kosten für einen Blei-basierten Speicher liegen derzeit bei 6.690 €35

                                                 
34  Im Rahmen dieser Analyse wird unterstellt, dass die Anlagen durchschnittlich zur Jahresmitte errichtet 

werden und somit im Inbetriebnahmejahr lediglich 50% der üblichen Auslastung erreichen. 

. 

35  Diesen Preis nennt der Hersteller Solarworld AG für seinen PV-Speicher „Sunpac“ auf telefonische Anfrage. 

Diese Kosten beinhalten lediglich die reinen Kosten des Speichers. Zusätzliche Kosten entstehen durch die 
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Für die im Rahmen dieser Analyse betrachteten exemplarischen PV-Dachanlagen mit einer 

Leistung von 5 kW wird ein Speichervolumen von 7 kWh unterstellt. Zusätzlich wurde unter-

stellt, dass der Speicher rund 115 vollständige Zyklen pro Jahr erreichen kann. Bei einem 

Speichervolumen von 7 kWh und einem Wirkungsgrad von 85 % lassen sich somit knapp 

700 kWh Strom speichern.36 Die technische Lebensdauer des Speichers wird mit 10 Jahren 

angesetzt. Ferner wird unterstellt, dass die zugebauten PV-Anlagen einen Eigenverbrauchsan-

teil von durchschnittlich 30 % auch ohne Speicher erreichen können. Durch die Einrichtung 

des dargestellten dezentralen Speichers lässt sich der Eigenverbrauchsanteil auf 47 % erhö-

hen.37

In 

 

Tabelle 4-7 sind die wesentlichen Annahmen zu den unterstellten Vergütungen des derzei-

tigen EEG sowie die angenommene Strompreisentwicklung für Haushaltskunden dargestellt. 

Der Vergütungssatz für eingespeisten PV-Strom der hier analysierten PV-Anlagen beträgt in 

2012 nominal 23,57 €-Cent je kWh.38

                                                                                                                                                         
Installation des Speichers, welche laut telefonischer Auskunft eines Händlers derzeit rund 1.300 € betragen. 

Insofern können die im Rahmen dieser Analyse unterstellten Investitionskosten als untere Bandbreite ange-

sehen werden. Die technischen Annahmen bzgl. des Speichers basieren im Wesentlichen auf den Hersteller-

angaben des Produkts „Sunpac“ (vgl. Solarworld (2011)). 

 Da für die folgenden Jahre von einem Zubau von jähr-

lich 3.500 MW ausgegangen wird, vermindert sich die jährliche nominale Vergütung für 

Neuanlagen ab 2013 um 9 %.  

36  Hier sind die Wirkungsgradverluste des Speichers bereits berücksichtigt. 

37  Vgl. bspw. SMA (2011). 

38  Dies entspricht einem Zubau in 2011 zwischen 5.500 – 6.500 MW. 
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• 

Einheit 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

Vergütung für eingespeisten PV-
Strom

€-ct./kWh 
(nominal)

23,6 21,4 19,5 17,8 16,2 14,7 13,4 12,2 11,1

EV-Förderung für EV-Anteil <= 
30% bei Fortführung der 
derzeitigen Förderung 

€-ct./kWh 
(nominal)

7,2 5,1 3,1 1,4 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

EV-Förderung für EV-Anteil >30% 
bei Fortführung der derzeitigen 
Förderung 

€-ct./kWh 
(nominal)

11,6 9,4 7,5 5,8 4,2 2,7 1,4 0,2 0,0

Entwicklung der Endverbraucher-
preise für Haushaltsstrom

€-ct./kWh 
(nominal)

24,6 25,4 26,3 27,1 28,0 28,9 29,9 30,9 31,9

 

Tabelle 4-7: Wesentliche Annahmen zu Strompreisen und Vergütungen 

Die Förderung des Eigenverbrauchs für einen EV-Anteil von bis zu 30 % liegt bei Fortfüh-

rung der derzeitigen Regelung in 2012 bei 7,2 €-Cent je kWh und sinkt bis 2016 auf Null. Die 

Eigenverbrauchsförderung für einen EV-Anteil von mehr als 30 % liegt bei Fortführung der 

derzeitigen Förderregelung in 2012 noch bei 11,6 €-Cent je kWh und sinkt bis 2020 auf Null. 

Für die Entwicklung des Strompreises für Haushaltskunden wird eine jährliche Preissteige-

rung um nominal 3,3 % unterstellt, so dass sich für 2020 ein Strompreis von nominal 31,9 €-

Cent je kWh ergibt. 

4.6.2 Ergebnisse 

Im Folgenden wird analysiert, wie stark die Förderung des Eigenverbrauchs erhöht werden 

muss, damit ein zusätzlicher Speicher rentabel betrieben werden kann. Dabei wird zunächst 

eine einzelne PV-Anlage betrachtet. Anschließend wird untersucht, welche Auswirkungen 

eine zusätzliche Eigenverbrauchsförderung auf die Förderkosten, Erlöse und EEG-Umlage 

hat, wenn alle zukünftig zugebauten PV-Anlagen mit einer Leistung kleiner 30 kW die für 

den Bau eines Speichers erforderliche zusätzliche Förderung des Eigenverbrauchs erhalten. 

4.6.2.1 Betrachtung einer einzelnen PV-Anlage 

Im Folgenden werden fünf unterschiedliche Szenarien betrachtet, die im Rahmen der Analyse 

miteinander verglichen werden: 
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• Szenario „ohne EV-Förderung und EV-Anteil von 30%“: Hier wird unterstellt, dass zu-

künftig der Eigenverbrauch nicht mehr gefördert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 

30%. 

• Szenario „ohne EV-Förderung und EV-Anteil von 47%“: Hier wird unterstellt, dass zu-

künftig der Eigenverbrauch nicht mehr gefördert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 

47%. 

• Szenario „mit derzeitiger EV-Förderung und EV-Anteil von 30%“: Hier wird unterstellt, 

dass die derzeitigen Regelungen des EEG zur Förderung des Eigenverbrauchs auch weiter-

hin bestehen bleiben. D.h., dass der Eigenverbrauch entsprechend der derzeitigen Vergü-

tung bis 2020 weiter gefördert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 30%. 

• Szenario „mit derzeitiger EV-Förderung und EV-Anteil von 47%“: Hier wird unterstellt, 

dass die derzeitigen Regelungen des EEG zur Förderung des Eigenverbrauchs auch weiter-

hin bestehen bleiben. D.h., dass der Eigenverbrauch entsprechend der derzeitigen Vergü-

tung bis 2020 weiter gefördert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 47%. 

• Szenario „mit EV-Förderung inkl. Speicheranreiz und EV-Anteil von 47%“: Für den 

Anteil am Eigenverbrauch von 30% wird die Fortführung der derzeitigen Förderregelung 

des EEG unterstellt. In diesem Szenario wird somit für einen EV-Anteil von bis zu 30% 

angenommen, dass dieser Eigenverbrauch entsprechend Tabelle 4-7 auch weiterhin vergü-

tet wird. Für den Eigenverbrauchsanteil über 30% wird eine im Vergleich zur derzeitigen 

Förderregelung höhere Vergütung vorgesehen. Diese Erhöhung wird derart ausgestaltet, 

dass die unterstellten Installationskosten gemäß Tabelle 4-6 gedeckt werden können. Der 

Eigenverbrauchsanteil liegt insgesamt bei 47%. 

In Tabelle 4-8 sind zunächst die Erlösdifferenzen für unterschiedliche Förderszenarien darge-

stellt, wenn sich der Eigenverbrauchsanteil einer PV-Anlage mit einer Leistung von 5 kW von 

30% auf 47% erhöht. 39

                                                 
39  Die Berechnungen des Nettobarwerts der Erlöse ergeben sich über einen 10-Jahreszeitraum, was der techni-

schen Lebensdauer des unterstellten Speichers entspricht. Es wird davon ausgegangen, dass ein Eigenver-

brauchsanteil von 30% unabhängig vom jeweiligen Förderszenario erreicht werden kann. 

 Die Werte stellen dabei die Erlösdifferenzen der Nettobarwerte für 

das jeweilige Inbetriebnahmejahr dar. Der erste Szenarienvergleich zeigt dabei die Erlösstei-
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gerung, wenn der Eigenverbrauchsanteil ohne Förderung des Eigenverbrauchs von 30% auf 

47% erhöht werden kann. So liegt die Erlössteigerung für einen 10-Jahreszeitraum für eine 

PV-Anlage mit Inbetriebnahme 2012 bei lediglich 46 €2011. Aufgrund der sinkenden Fest-

preisvergütung des eingespeisten PV-Stroms und des steigenden Strompreises für Endver-

braucher steigt die Erlösdifferenz mit späterer Inbetriebnahme. Eine in 2020 errichtete PV-

Anlage würde durch eine Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils von 30% auf 47% rund 1.300 

€2011

Tabelle 4-6

 mehr erlösen. Bei einem Vergleich dieser zusätzlichen Erlöse mit der unterstellten Ent-

wicklung der Investitionskosten eines Speichers (vgl. ) zeigt sich, dass ein Zubau 

eines Speichers ohne zusätzliche Förderung des Eigenverbrauchs bis 2020 nicht erfolgen 

wird. 

Im zweiten Szenarienvergleich wird überprüft, ob die Förderung des Eigenverbrauchs im 

Rahmen der derzeitigen Regelung im EEG ausreicht, um einen Speicher zuzubauen und damit 

den Eigenverbrauchsanteil zu erhöhen. Die Erlösdifferenzen liegen für Anlagen mit Inbe-

triebnahme bis 2019 stets höher als im Szenarienvergleich ohne Eigenverbrauchsförderung. 

Dies liegt daran, dass der Anlagenbetreiber durch eine Erhöhung seines Eigenverbrauchs auf 

mehr als 30% neben den Zusatzerlösen aufgrund des steigenden Strompreises zusätzlich eine 

Förderung für den eigenverbrauchten Strom erhält. Ab dem Inbetriebnahmejahr 2020 liegen 

die Erlösdifferenzen identisch zu denjenigen ohne EV-Förderung, da ab diesem Zeitpunkt die 

Eigenverbrauchsförderung auch für einen EV-Anteil von mehr als 30% wegfällt. Die zusätzli-

chen Erlöse durch die derzeit bestehende Förderung des Eigenverbrauchs sind analog zum 

Szenario ohne Eigenverbrauchsförderung nicht ausreichend, um einen Speicher zu installie-

ren. 
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• 

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

...Szenario "ohne EV-Förderung und EV-
Anteil von 30%" und Szenario "ohne EV-
Förderung und EV-Anteil von 47%"

€2011 46 255 446 620 778 923 1.057 1.179 1.292

...Szenario "mit derzeitiger EV-Förderung 
und EV-Anteil von 30%" und Szenario 
"mit derzeitiger EV-Förderung und EV-
Anteil von 47%"

€2011 767 834 898 960 1.020 1.078 1.134 1.189 1.292

...Szenario "mit derzeitiger EV-Förderung 
und EV-Anteil von 30%" und Szenario 
"mit EV-Förderung inkl. Speicheranreiz 
und EV-Anteil von 47%"

€2011 6.690 6.021 5.419 4.877 4.389 3.950 3.555 3.200 2.880

Einheit

erforderliche EV-Förderung für EV-Anteil 
> 30% in Szenario "mit EV-Förderung inkl. 
Speicheranreiz und EV-Anteil von 47%"

€-ct./kWh 
(nominal)

106,5 94,1 82,6 72,0 62,1 53,0 44,5 36,7 29,3

Annahmen

Differenz des Nettobarwerts der Erlöse über 10 Jahre 
für eine neue 5-kW-PV-Dachanlage zwischen …Einheit

 

Tabelle 4-8: Entwicklung der Erlösdifferenzen unterschiedlicher Förderszenarien einer PV-

Kleinanlage nach Inbetriebnahmejahr – 2012 bis 2020 

Im dritten Szenarienvergleich wird untersucht, wie stark der Eigenverbrauch für einen EV-

Anteil von mehr als 30% gefördert werden muss, damit der Zubau eines dezentralen Spei-

chers rentabel ist und somit der EV-Anteil auf 47% erhöht werden kann. Die Erlöse einer 

Eigenverbrauchserhöhung von 30% auf 47% über eine 10-Jahresperiode müssen demnach 

mindestens den Investitionskosten eines Speichers entsprechen. Dabei zeigt sich, dass der 

Vergütungssatz für einen EV-Anteil von mehr als 30% für eine Anlage, die 2012 errichtet 

wird auf mehr als 100 €-Cent je kWh angehoben werden muss, damit eine Investition in einen 

Speicher betriebswirtschaftlich rentabel wird. Selbst für im Jahr 2020 in Betrieb genommene 

Anlagen ist eine zusätzliche Förderung des EV-Anteils über 30% um rund 30 €-Cent je kWh 

erforderlich. 

Während in Tabelle 4-8 die Erlössteigerungen durch eine Erhöhung des Eigenverbrauchs im 

Zeitverlauf dargestellt sind, zeigt Bild 4.4 die möglichen zusätzlichen Erlöse durch eine Erhö-



74 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

hung des Eigenverbrauchsanteils von 30% bis 60% für unterschiedliche Förderszenarien.40
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30%" und Szenario "mit EV-
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EV-Anteil von 47%"

derzeitige Kosten eines 
7-kWh-Speichers

 

Die blaue Linie zeigt dabei die Erlösdifferenz, wenn der Eigenverbrauchsanteil ohne Förde-

rung des Eigenverbrauchs über 30% hinaus erhöht werden kann. Hierbei zeigt sich, dass die 

Erlöse mit zunehmendem Eigenverbrauchsanteil steigen. Der Eigenverbrauchsanteil würde 

jedoch lediglich dann erhöht, wenn die Kosten des Speichers geringer sind als die zusätzli-

chen Erlöse durch die Eigenverbrauchserhöhung. Die Linien zeigen somit an, wie teuer ein 

Speicher je nach Speichervolumen maximal sein darf. 

 

Bild 4—4:  Erlösdifferenzen unterschiedlicher Szenarien bei Variation der Eigenver-

brauchsanteile bei einer Inbetriebnahme in 2012 

Die rote Linie zeigt die Erlösdifferenz bei einer Erhöhung des Eigenverbrauchsanteils, wenn 

die Anlagen entsprechend der derzeitigen rechtlichen Regelung im Rahmen des EEG geför-

dert werden. Durch die zusätzliche Förderung für einen Eigenverbrauchsanteil über 30% 

liegen die Erlösdifferenzen stets höher als im Szenario ohne Eigenverbrauchsförderung. Es 

zeigt sich auch hierbei, dass die derzeit geltende zusätzliche Eigenverbrauchsförderung keinen 
                                                 
40  Die Berechnungen des Nettobarwerts der Erlöse ergeben sich über einen 10-Jahreszeitraum, was der techni-

schen Lebensdauer des unterstellten Speichers entspricht. Es wird eine PV-Anlage unterstellt, die in 2012 zu-

gebaut wird. Zusätzlich wird davon ausgegangen, dass ein Eigenverbrauchsanteil von 30% unabhängig vom 

jeweiligen Förderszenario erreicht werden kann. 
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Anreiz zur Investition in einen Speicher setzt. Dies gilt selbst dann, wenn der Speicher bei 

gleichen Investitionskosten größer dimensioniert würde und somit ein höherer EV-Anteil 

realisiert werden könnte. 

Die grüne Linie in Bild 4.4 zeigt die Erlösdifferenzen, die erforderlich sind, um einen Zubau 

eines dezentralen Speichers wirtschaftlich rentabel zu machen. Diese Erlösdifferenzen erge-

ben sich wiederum durch in Tabelle 4-8 dargestellte deutliche Erhöhung der Förderung für 

einen EV-Anteil über 30%. Durch eine kleinere Dimensionierung des Speichers und einer 

damit verbundenen geringeren Eigenverbrauchserhöhung auf bspw. 42% müssten bei unter-

stellter Förderung die Kosten für einen Speicher niedriger als 4.700 € liegen. Bei einer Erhö-

hung des Speichervolumens und damit einhergehend einer Erhöhung des EV-Anteils auf 

bspw. 60% müssen die Investitionskosten für einen solchen Speicher bei unterstellter Förde-

rung unterhalb von 12.000 € liegen. 

4.6.2.2 Betrachtung des PV-Zubaus zwischen 2012 und 2020 

Nachdem im vorangegangenen Abschnitt die für einen Zubau eines dezentralen Stromspei-

chers erforderliche Förderhöhe abgeleitet wurde, werden in diesem Abschnitt die Auswirkun-

gen einer solchen Förderung auf die Kosten, Einspeisung und Strompreise für Haushaltskun-

den unter der Annahme analysiert, dass alle zwischen 2012 und 2020 neu errichteten PV-

Kleinanlagen mit einer Leistung von weniger als 30 kW einen Speicher zubauen und die dazu 

erforderliche Vergütung erhalten. 

Das Ziel dieses Abschnitts ist es, die Auswirkungen einer für einen Speicherzubau erforderli-

chen massiven Förderung des Eigenverbrauchs gegenüber der derzeitigen Ausgestaltung der 

Förderung im EEG zu vergleichen. Die derzeit gültige Förderregelung des EEG sieht ab 2012 

keine weitere Förderung des Eigenverbrauchs vor. Diese aktuelle Regelung dient für die 

folgenden Berechnungen als Grundlage bzw. als Vergleichsszenario. Im Anhang werden 

zusätzlich die Ergebnisse dargestellt, falls die derzeitige Eigenverbrauchsförderung auch in 

der Zukunft weiter bestehen bleiben würde. Die sonstigen Annahmen bleiben identisch. 
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Tabelle 4-9 zeigt die Auswirkungen des Szenarios mit einer EV-Förderung, die einen Spei-

cherzubau anreizt, gegenüber einem Szenario ohne EV-Förderung41. Im Szenario ohne EV-

Förderung wird davon ausgegangen, dass lediglich ein EV-Anteil von 30% erreicht werden 

kann. Im Szenario mit einer entsprechenden Förderung des Eigenverbrauchs wurde unter-

stellt, dass sich durch den Zubau des Speichers der EV-Anteil auf 47% erhöhen lässt. Erzeu-

gungsseitig wirkt sich die Speicherung des erzeugten Stroms aufgrund der Wirkungsgradver-

luste negativ auf die EE-Einspeisung bzw. den EE-Eigenverbrauch aus. Bis 2020 summieren 

sich die Verluste auf knapp 400 GWh. Die Bruttoförderkosten erhöhen sich aufgrund der 

hohen EV-Förderung auf knapp 1 Mrd. €2011 in 2020. Die Nettoförderkosten42

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020
Minderung PV-Strom 
(Speicherverluste)

GWh 23 70 117 163 210 256 303 350 396

Erhöhung der 
Bruttoförderkosten

Mio. €2011 122 340 517 656 762 842 902 945 972

Erhöhung der 
Nettoförderkosten

Mio. €2011 131 368 563 720 845 943 1.022 1.082 1.127

Einheit

Auswirkungen eines Szenarios mit einer zusätzlichen EV-
Förderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegenüber 

einem Szenario ohne EV-Förderung (EV-Anteil: 30%)

 steigen noch-

mals stärker aufgrund einer geringeren Vermarktungsmenge und somit auch einem geringeren 

Vermarktungswert des PV-Stroms bei einem höheren EV-Anteil. 

 

Tabelle 4-9: Auswirkungen einer zusätzlichen Eigenverbrauchsförderung inkl. Speicheran-

reiz auf die Kosten und Einspeisung der PV – 2012 bis 2020 

Die Stimulierung eines Zubaus von dezentralen Speichern durch eine verstärkte EV-

Förderung beeinflusst auch die Strompreise für die Endkunden. In Tabelle 4-10 sind die 

Auswirkungen auf die Strompreise für Haushaltskunden aufgezeigt. Demnach steigt der 

                                                 
41  Es wird unabhängig davon eine Förderung des eingespeisten PV-Stroms weiterhin entsprechend Tabelle 4-7 

unterstellt. 

42  Die Nettoförderkosten spiegeln die Bruttoförderkosten (gesamte EEG-Vergütungen) abzüglich der Vermark-

tungserlöse (Strommarkterlöse, vermiedenen Netznutzungsentgelte) und zzgl. der weiteren Vermarktungs-

kosten (Profilservice, Handel) wider. Für die Berechnungen wurde ein Anstieg der Großhandelspreise für 

Strom von rund 58 €2011 je MWh auf 66 €2011 je MWh in 2020 unterstellt. 
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Endkundenpreis bis 2020 um 3,7 €2011

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

EEG-Umlage €2011/MWh 0,3 0,9 1,4 1,8 2,1 2,3 2,5 2,7 2,8

Netznutzungsentgelt €2011/MWh 0,0 0,1 0,1 0,1 0,2 0,2 0,2 0,3 0,3

KWK-Umlage €2011/MWh 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

Mehrwertsteuer €2011/MWh 0,1 0,2 0,3 0,4 0,4 0,5 0,5 0,6 0,6

Gesamt €2011/MWh 0,4 1,1 1,8 2,3 2,7 3,0 3,3 3,5 3,7

Einheit

Strompreiserhöhung eines Szenarios mit einer zusätzlichen EV-
Förderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegenüber 

einem Szenario ohne EV-Förderung (EV-Anteil: 30%)

 je MWh an. Die stärkste Erhöhung erfolgt durch die 

höheren Nettoförderkosten, die sich direkt auf die EEG-Umlage auswirken. Weiterhin steigen 

auch die Netznutzungsentgelte an, da der verminderte Strombezug aus dem öffentlichen 

Stromnetz aufgrund des höheren EV-Anteils die Umlagebasis für die gesamten Netzkosten 

vermindert. Der Einfluss auf die KWK-Umlage ist lediglich marginal und bewegt sich ledig-

lich im Cent-Bereich je MWh. Die höhere Mehrwertsteuer ergibt sich direkt aus der Erhöhung 

der genannten Preisbestandteile. 

 

Tabelle 4-10: Auswirkungen einer zusätzlichen Eigenverbrauchsförderung inkl. Speicheran-

reiz auf die Strompreise für Haushaltskunden – 2012 bis 2020 

In Tabelle 4-11 sind die zusätzlichen kumulierten realen Förderkosten für die zwischen 2012 

und 2020 neu errichteten PV-Dachanlagen über die gesamte Förderdauer dargestellt. Es zeigt 

sich, dass die erforderliche Förderung des Eigenverbrauchs zur Stimulierung eines Speicher-

zubaus für die genannten Kleinanlagen die Nettokosten der Förderung um mehr als 20 Mrd. 

€2011 erhöhen würde. 
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Auswirkungen eines Szenarios mit einer zusätzlichen EV-
Förderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegenüber 

einem Szenario ohne EV-Förderung (EV-Anteil: 30%)

Mrd. €2011

Erhöhung der Bruttoförderkosten 18,7

Erhöhung der Nettoförderkosten 22,2  

Tabelle 4-11: Auswirkungen einer zusätzlichen Eigenverbrauchsförderung inkl. Speicheran-

reiz auf die Förderkosten – kumulierte Kosten für die gesamte Förderdauer für 

PV-Anlagen, die zwischen 2012 und 2020 errichtet werden 

4.7 Abschließende Bewertung 

Die derzeitige Förderung der Fotovoltaik setzt einen Anreiz zur Maximierung der Anlagen-

leistung bzw. der verfügbaren Dachfläche. Das bedeutet, dass die zugebauten PV-Anlagen 

derzeit im Wesentlichen auf einen maximalen Energieertrag dimensioniert werden und somit 

die PV-Erzeugung häufig oberhalb der jeweiligen Verbrauchslast liegt. Um eine Ausrichtung 

der Anlagendimensionierung an der jeweiligen Last zu erreichen, müsste die Förderung für 

Eigenverbrauch theoretisch nochmals deutlich erhöht werden oder alternativ die Vergütung 

für eingespeisten Strom deutlich abgesenkt werden. Wie in den vorherigen Ausführungen 

erläutert, hat eine solche Kopplung von dezentraler Erzeugung und dezentraler Last in der 

Regel geringe oder keine positiven Effekte für das Gesamtsystem. Die derzeitige Förderung 

setzt zwar einen Anreiz, die PV-Anlage für einen möglichen Eigenverbrauch nutzbar zu 

machen, um höhere Gesamterlöse zu erzielen. Die Dimensionierung der Anlage dürfte bei der 

derzeitigen Ausgestaltung jedoch im Wesentlichen nicht beeinflusst werden. Durch die zu-

sätzliche Förderung des Eigenverbrauchs erhöhen sich die Renditen der Anlagenbetreiber und 

es entstehen im Wesentlichen reine Mitnahmeeffekte. Die Auswirkungen auf die Strompreise 

der Endverbraucher sind zwar lediglich geringfügig. In der Tendenz steigen sie aber bei einer 

höheren Inanspruchnahme des Eigenverbrauchs, da die Gesamtkosten des Elektrizitätssystems 

auf eine geringere Verteilungsbasis umgelegt werden. Somit erfolgt eine Umverteilung der 

Systemkosten von den PV-Anlagenbetreibern mit Eigenverbrauchsnutzung zu den restlichen 

Stromendverbrauchern. Bei der Höhe der Kosten der PV-Förderung, die durch die Endver-

braucher zu tragen sind, sollten zusätzliche direkte und indirekte Belastungen möglichst 

gänzlich vermieden werden. Weiterhin zu berücksichtigen sind die verminderten Einnahmen 

der öffentlichen Hand (Konzessionen, Steuern). Diese Einnahmen sinken durch einen zuneh-
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menden Eigenverbrauch des PV-Stroms, da für diesen Teil des Stroms keine Steuern und 

Abgaben zu zahlen sind. 

Zudem ist zu beachten, dass ein zunehmender Eigenverbrauch allenfalls mittel- bis langfristig 

in Kombination mit dezentralen Speichern und/oder ein an die tatsächliche Erzeugungsleis-

tung angepasstes Verbrauchsverhalten zu einer Netz entlastenden Wirkung führen kann.43 44

Beide Effekte sind allerdings als untergeordnet gegenüber der Zunahme der Netzkosten ein-

zuordnen, die sich ohnehin durch den Zubau der dezentralen Erzeugungsanlagen ergibt. 

 

Vielmehr kann eine von der tatsächlichen Erzeugungsleistung unabhängige Anpassung des 

Verbrauchverhaltens kurzfristig ggf. auch dazu führen, dass sich die Lastspitzen erhöhen und 

dadurch sogar ein stärkerer Netzausbau erforderlich ist. Eine nennenswerte netzentlastende 

Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt. 

Da insgesamt keine wesentlichen positiven Effekte mit einem zunehmenden Eigenverbrauch 

verbunden sind und in der Tendenz die Strompreise für den Endverbraucher ab dem Jahr 2012 

bzw. 2013 steigen werden, wird von einer Beibehaltung der Eigenverbrauchsförderung abge-

raten. Der Wegfall von Einnahmen der öffentlichen Hand bestärkt dieses Ergebnis zusätzlich. 

Spätestens ab dem Erreichen der Netzparität45

                                                 
43  In diesem Bereich sollte zusätzlich analysiert werden, ob eine stärkere Flexibilisierung des Verbrauchs durch 

eine Kopplung der Strompreise am Großhandelsmarkt und den Endkundenpreise in hoher zeitlicher Differen-

zierung durch variable Tarife einer Kopplung des Verbrauchs an dezentrale Signale - in diesem Fall der je-

weiligen PV-Erzeugung - überlegen ist. 

 ist eine zusätzliche Förderung des Eigenver-

brauchs nicht mehr relevant. Auf Grundlage der derzeitigen Ausgestaltung des EEG sowie der 

44 Eine netzentlastende Wirkung wird dann erzielt, wenn die tatsächlich am Netzanschluss eingespeiste Erzeu-

gungsleistung verringert wird. Dies kann entweder dadurch erzielt werden, dass der Verbrauch zu Zeiten ho-

her PV-Erzeugungsleistung (also typischerweise in den Mittagsstunden sonniger Tage) erhöht und damit die 

resultierende Einspeisung ins Netz verringert wird oder dadurch, dass ein Teil der Erzeugungsleistung (eben-

falls insbesondere zu Zeiten hoher PV-Erzeugungsleistung) dezentral zwischengespeichert und erst zu Zeiten 

mit niedriger Einspeiseleistung (und/oder hoher Last) ans Netz abgegeben wird. 

45  Üblicherweise gilt die Netzparität als erreicht, wenn die Kosten des selbst erzeugten Stroms bspw. einer 

Fotovoltaikanlage gleich hoch sind wie die Strombezugskosten, die für den Bezug des Stroms aus dem öf-

fentlichen Netz zu entrichten sind. 
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mittelfristigen Prognose des PV-Zubaus des IE Leipzig46

                                                 
46 Vgl. IE Leipzig (2010). 

 ist dieser Zeitpunkt für das Jahr 

2013 zu erwarten. Sobald die Netzparität erreicht ist, kann die Vergütung für PV-

Dachanlagen theoretisch vollständig eingestellt werden, da der EE-Betreiber eingesparte 

Strombezugskosten gegen seine Stromgestehungskosten der PV-Anlage rechnen kann. Damit 

würden zunächst lediglich diejenigen PV-Anlagen zugebaut werden, die einen Eigenver-

brauchsanteil von 100 % erreichen können. Dieser Anteil lässt sich insbesondere erreichen, in 

dem die Anlage auf die Höhe der Last dimensioniert wird. Würde die Förderung gänzlich 

eingestellt werden, würden somit deutlich kleinere PV-Anlagen zugebaut werden. Die kleine-

re Dimensionierung der Anlage ist jedoch wiederum mit höheren Stromgestehungskosten 

verbunden. Somit ist zu erwarten, dass zumindest für eine bestimmte Zeit vergleichsweise 

weniger PV-Zubau bezogen auf die neu installierte Leistung erfolgt. Sofern eine Vergütung 

für den eingespeisten PV-Strom gezahlt wird, bestimmt die Höhe dieser Vergütung die be-

triebswirtschaftlich optimale Dimensionierung der Anlage. Je höher die Vergütung ist, desto 

größer ist der Anreiz einer energieertragsmaximierenden Auslegung und desto niedriger kann 

der Eigenverbrauchsanteil sein. Eine Erhöhung des Eigenverbrauchanteils kann alternativ 

auch über einen dezentralen Speicher erfolgen. Allerdings sind die derzeitigen Speichersys-

teme noch sehr teuer. Im Rahmen der Analyse konnte gezeigt werden, dass der Zubau eines 

dezentralen Speichers für PV-Strom aus kleinen Dachanlangen lediglich durch massive zu-

sätzliche Förderung des Eigenverbrauchs angereizt werden kann. Die Förderung des eigen-

verbrauchten PV-Stroms für einen EV-Anteil von mehr als 30 % müsste von derzeit 16,74 €-

Cent je kWh auf mehr als 100 €-Cent je kWh ansteigen, damit sich eine Speicherinvestition 

zur Erhöhung des EV-Anteils von 30% auf 47% lohnt. Diese massive Erhöhung der Förde-

rung wirkt sich insbesondere steigernd auf die Endverbraucherpreise für Strom aus. Dabei 

steigen neben der EEG-Umlage zusätzlich auch die Netznutzungsentgelte sowie die Mehr-

wertsteuer. Neben den höheren Kosten vermindert die Speicherung von PV-Strom aufgrund 

der Wirkungsgradverluste auch die EE-Erzeugungs- bzw. -Einspeisemenge. Selbst im opti-

mistischen Fall einer unterstellten deutlichen Verminderung der Investitionskosten müsste im 

Jahr 2020 der Eigenverbrauch für den EV-Anteil über 30% noch mit 16 €-Cent je kWh (no-

minal) vergütet werden. Insgesamt zeigt sich, dass eine Stimulierung eines Speicherzubaus 

nur mit massiver finanzieller Hilfe erfolgen kann. Die Höhe der erforderlichen Förderung 
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kann ökonomisch nicht gerechtfertigt werden. Daher wird massiv von einer solchen Förde-

rung abgeraten. 

Durch eine möglichst niedrige Vergütung oder gar ein Auslaufen der Förderung für einge-

speisten PV-Strom lassen sich ab Erreichen der Netzparität die EEG-Förderkosten und damit 

die EEG-Umlage deutlich reduzieren. Dabei ist jedoch zu beachten, dass der daraus resultie-

rende steigende Anteil des Eigenverbrauchs die spezifischen Netznutzungsentgelte und die 

KWK-Umlage erhöhen würde sowie die Einnahmen der öffentlichen Hand aus Stromsteuern, 

Mehrwertsteuern und Konzessionsabgaben senken würde. D. h. bei Erreichung der Netzpari-

tät und einer Einstellung der direkten Förderung über das EEG werden aus volkswirtschaftli-

cher Perspektive indirekte Subventionen durch die Entlastungen des Eigenverbrauchsanteils 

von Steuern und Abgaben sowie einer nicht verursachungsgerechten Reduktion der Netznut-

zungsentgelte für PV-Anlagen gewährt. Dies ist bei der Festlegung der Vergütungshöhen im 

Rahmen des EEGs zu berücksichtigen. 

Eine Fortführung der Eigenverbrauchsförderung für Anlagen mit Inbetriebnahmejahr nach 

2011 kann somit nicht empfohlen werden. Zudem ist bei der zukünftigen Ausgestaltung bei 

Erreichung der Netzparität die indirekte Subventionierung von Eigenverbrauch bei der Aus-

gestaltung der Förderung zu berücksichtigen. Spätestens bei einem deutlichen Überschreiten 

der Netzparität sollte die direkte Förderung vollständig eingestellt werden, um einen massiven 

Zubau, der auch zu diesem Zeitpunkt volkswirtschaftliche Kosten verursacht, nicht zusätzlich 

zu stimulieren. 



82 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

5 Vergütungssystem Biomasse / Biogas (AP 5) 

5.1 Hintergrund und Ziel des Kapitels 

Stromerzeugung auf Basis Bioenergie wurde über die Förderung des EEG in den letzten 

Jahren erheblich ausgeweitet. Von 1,5 TWh im Jahr 2001 stieg die Stromerzeugung bis zum 

Jahr 2004 / 2005 zunächst moderat und anschließend mit einer deutlich stärkeren jährlichen 

absoluten Zunahme bis 2009 auf 23 TWh im Jahr 2009 an. 

 

Bild 5-1:  Entwicklung der EEG-Stromeinspeisung aus Anlagen auf Basis Bioenergie - 

Jahr 2001 bis 2009 

Zur Erreichung von aktuellen politischen Zielsetzungen zur zukünftigen Erhöhung des Anteils 

erneuerbarer Energien an der Stromversorgung wird eine weitere Ausweitung der Stromer-

zeugung auf Basis Bioenergie avisiert.47

                                                 
47  Bundesrepublik Deutschland (2010): Nationaler Aktionsplan für erneuerbare Energie gemäß der Richtlinie 

2009/28/EG zur Förderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen. 

 Bis zum Jahr 2015 soll die Stromerzeugung um ca. 

10 TWh gegenüber dem Jahr 2010 erhöht werden, was einer Steigerung um etwa 28 % ent-

spricht. Bis zum Jahr 2020 wird eine Stromerzeugung auf Basis Bioenergie von 49,5 TWh 
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avisiert und somit eine weitere Steigerung von 7,5 TWh gegenüber dem Wert des Jahres 2015 

angestrebt. 

 

Bild 5-2:  Avisierte Entwicklung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien in 

Deutschland - Nationaler Aktionsplan für erneuerbare Energien 

Damit kommt der Erhöhung der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie zur Erreichung der 

avisierten EE-Ausbauziele neben dem Ausbau der Windenergie On- und Offshore und der - 

zunehmend kritischer beurteilten - Stromerzeugung in PV-Anlagen eine wesentliche Bedeu-

tung zu. 

Beim weiteren Ausbau der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie wird der Ausgestaltung des 

Vergütungssystems innerhalb des EEGs eine wesentliche Bedeutung zukommen. Dabei ist 

absehbar, dass die heutige Ausgestaltung mittel- und langfristig in ihren Grundsätzen über-

prüft werden muss. Kurzfristig sind dabei im Rahmen der aktuellen EEG-Novellierung die 

entsprechenden Weichen zu stellen. U. a. ergeben sich folgende Herausforderungen: 

• Nutzungskonkurrenzen zwischen unterschiedlichen Anwendungsbereichen von Bioener-

gie, Flächenkonkurrenzen bei der Nahrungsmittel- und Grundstoffproduktion sowie dem 

Anbau von Bioenergiepflanzen und Konflikte zu Umwelt- und Klimaschutz müssen in ei-

nem geschlossenen Rahmen analysiert und gelöst werden. Insbesondere gilt es zu vermei-

den, alternative Fördersysteme in Konkurrenz zu einander zu stellen und unerwünschte 

Auswirkungen, wie die Schaffung von Monokulturen und den Import von biogenen Ener-

gieträgern zu begrenzen. 
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• Der Ansatz der Kostenbasierung des EEGs führt im Bereich der Bioenergie ggf. zu einer 

Spirale der Erhöhung der Vergütungssätze. Die hohe Nachfrage nach biogenen Brennstof-

fen und Bioenergieanlagen durch die Förderung treiben über die Nachfrage die Preise. Ei-

ne nachgeführte Anpassung der Vergütungssätze führt in diesem Fall ggf. zu einer Kosten-

spirale, da bei einer weiteren Erhöhung der Vergütungssätze über eine steigende Nachfrage 

nach biogenen Brennstoffen wiederum Preissteigerungen resultieren. Insbesondere ist auf-

grund dieser Gefahr einer Kostenspirale der Nutzen der Verwendung von biogenen Brenn-

stoffen zur Stromerzeugung bedarfsgerecht und effizient auszugestalten. 

• Die Anreizwirkungen und die Ausgestaltung der Bonuszahlungen sowie die Differenzie-

rung der Grundvergütungssätze nach installierter Leistung muss unter Kosten- und Nut-

zenaspekten sorgfältig analysiert und bewertet werden. 

• Die Einführung von Instrumenten zur verbesserten Markt- und Netzintegration von EE-

Anlagen und die Vergütungssystematik müssen auf Konsistenz überprüft werden und der 

identifizierte Anpassungsbedarf umgesetzt werden. 

5.2 Ausgestaltung des aktuellen Vergütungssystems 

Die Förderung von Strom aus Biomasse wurde seit der Einführung des EEG im Jahre 2000 

zwischenzeitlich erheblich differenziert und zum Teil deutlich erhöht. Das EEG 2000 sah eine 

Förderung von Strom aus Biomasseanlagen in Abhängigkeit der installierten elektrischen 

Leistung von 10,23 Cent je kWh (bei Anlagen kleiner 500 kW), 9,21 Cent je kWh (bei Anla-

gen zwischen 500 kW und 5 MW) und 8,7 Cent je kWh (bei Anlagen größer 5 MW) für 20 

Jahre vor. 

Mit der Novellierung des EEG im Jahre 2004 wurde einerseits eine zusätzliche Leistungsklas-

se mit Anlagen kleiner 150 kW mit einem Vergütungssatz von 11,5 Cent je kWh eingeführt. 

Die Vergütungssätze für die übrigen Leistungsklassen wurden leicht abgesenkt. Durch die 

anteilige Vergütung von Anlagen mit einer hohen Leistung zu den Vergütungssätzen für 

Anlagen mit geringerer Leistung führte die Absenkung für die Vergütungssätzen für die 

höheren Leistungsklassen zu keiner oder nur geringen Erlösreduktionen von Neuanlagen 

gegenüber dem EEG 2000. Zugleich wurde eine Degression dieser Vergütungssätze um 

1,5 % p.a. beginnend mit dem Jahr 2005 für neu in Betrieb genommene Anlagen eingeführt. 

Andererseits wurden zahlreiche Bonuszahlungen als zusätzliche Erlösmöglichkeiten ergänzt, 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  85 

die keiner Degression unterlagen, und de facto zu Mehreinnahmen für Alt- und Neuanlagen 

gegenüber dem EEG 2000 bei Erfüllung der Anspruchsvoraussetzungen geführt haben. Bei 

diesen Boni handelt es sich um 

• Bonuszahlungen für nachwachsende Rohstoffe, 

• Bonuszahlungen für KWK-Strom und 

• Bonuszahlungen für innovative Technologien. 

Der Bonus für nachwachsende Rohstoffe (NaWaRo) konnte sowohl für Bestandsanlagen als 

auch für Neuanlagen in Anspruch genommen werden. Der Bonus betrug 6 Cent je kWh bis 

zur Anlagenleistung von 500 kW und 4 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung von bis zu 

5 MW, wenn der Strom ausschließlich aus Pflanzen oder Pflanzenbestandteilen sowie Gülle 

oder Schlempe gewonnen wird. Abweichend davon wurde der Bonus bei Strom aus Verbren-

nung von Holz bei einer Anlagenleistung von 500 kW bis 5 MW mit 2,5 Cent je kWh in 

reduzierter Form eingeführt. 

Der Bonus für KWK-Strom wurde mit einer zusätzlichen Vergütung von 2 Cent je kWh 

eingeführt. Die Anspruchsvoraussetzung war, dass es sich bei der mit dem KWK-Bonus 

geförderten Strommengen tatsächlich um KWK-Strom im Sinne des KWK-Gesetzes handelt. 

Der Bonus für innovative Anlagentechnologien in Höhe von 2 Cent je kWh wurde bei einer 

Anlagenleistung von bis zu 5 MW gewährt, wenn der Strom aus Anlagen, in denen Biomasse 

durch thermochemische Vergasung oder Trockenfermentation umgewandelt wird oder für 

Strom der mittels Brennstoffzellen, Gasturbinen, Dampfmotoren, Organic-Rankine-Anlagen, 

Mehrstoffgemisch-Anlagen, insbesondere Kalina-Cycle-Anlagen, oder Stirling-Motoren 

gewonnen wird. Darüber hinaus wurde der Bonus gewährt, wenn zur Stromerzeugung einge-

setztes Gas aus Biomasse auf Erdgasqualität aufbereitet worden ist. Dabei war es unerheblich, 

ob das Gas an einer oder mehreren Stellen in das Erdgasnetz eingespeist wird. Der Bonus 

wurde nur gewährt, wenn die Anlage zumindest zeitweise als KWK-Anlage betrieben wird. 

Mit der zweiten Novellierung des EEG im Jahre 2008 wurden die Rahmenbedingungen für 

die Stromerzeugung aus Biomasse in erheblichem Umfang modifiziert. Dieses hat nicht nur 

Auswirkungen bei der Förderung von Neuanlagen, sondern auch die Vergütung von Be-

standsanlagen wurde zum Teil erheblich angepasst. Dabei wurde u. a. die Degression ab 2009 

von 1,5 % auf 1 % abgesenkt und allerdings auf die Bonuszahlungen ausgeweitet. Zudem 

wurden die Höhe des KWK-Bonus und die Vergütung bis zu einer Leistung von 150 kW um 
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1 Cent je kWh erhöht. Die beiden letzteren Regelungen werden auch für Bestandsanlagen 

angewendet, so dass der KWK-Bonus nach der aktuellen Fassung des EEG 3 Cent je kWh 

beträgt und die Grundförderung bis 150 kW für alle Anlagen bei Inbetriebnahme bis Ende des 

Jahres 2009 bei 11,67 Cent je kWh liegt. Durch die anteilige Vergütung von Anlagen mit 

einer hohen Leistung zu den Vergütungssätzen für Anlagen mit geringerer Leistung profitier-

ten Anlagen aller Größenklassen von dieser Anhebung. Darüber hinaus wurde ein neuer 

Bonus in Höhe von 1 Cent je kWh eingeführt, wenn die Formaldehyd-Grenzwerte für immis-

sionsschutzrechtlich genehmigungsbedürftige Biogasanlagen eingehalten werden. Die Be-

grenzung der Förderung auf Anlagen mit einer installierten Leistung von unter 20 MW wurde 

aufgehoben, wenn es sich bei der Anlage um eine KWK-Anlage handelt. 

Damit erhalten Biomasseanlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 als Grundvergütung 

11,67 Cent je kWh für die Leistung bis 150 kW, 9,18 Cent je kWh für die Leistung von 

150 bis 500 kW, 8,25 Cent je kWh für die Leistung von 500 kW bis 5 kW und 7,79 Cent je 

kWh für die Leistung über 5 MW. 

Der KWK-Bonus für Neuanlagen beträgt 3 Cent je kWh und besteht bis einschließlich einer 

Leistung von 20 MW. Unter bestimmten Anspruchsvoraussetzungen kann der höhere KWK-

Bonus auch für Bestandsanlagen in Anspruch genommen werden. 

Der im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2008 eingeführte sog. Formaldehyd-, 

Emissionsminderungs- oder auch Luftreinhaltungsbonus in Höhe von 1 Cent je kWh kann 

sowohl für Neu- als auch Bestandsanlagen in Anspruch genommen werden. Die Bonuszah-

lung gilt grundsätzlich für Biogasanlagen - in der Regel Biogas-Verbrennungsmotoren -, die 

anaerobe Vergärungsprozesse nutzen, nach § 4 Abs. 1 BImSchG i. V. m. 4. BImSchV ge-

nehmigungsbedürftig sind und einen Grenzwert von 40 mg je m³ einhalten. Der Nachweis der 

Anspruchsberechtigung ist durch Bescheinigung der zuständigen Behörden zu erbringen. Eine 

weitere Voraussetzung ist, dass die Anlagen eine installierte Nennleistung (gemäß Leistungs-

begriff § 3 Nr. 6 EEG) von maximal 500 kW haben. 

Mit der Einführung des Bonus sollen Anreize geschaffen werden, eine Reduzierung der 

Formaldehydemissionen zu erreichen. Die Gewährung eines Bonus über die genehmigungs-

rechtlichen Vorgaben hinaus wurde mit zusätzlichen Kostenbelastungen für Techniken zur 

Minimierung der Formaldehydemissionen begründet. 

Der Technologie-Bonus wurde bereits, wie zuvor dargestellt, im Rahmen der Novellierung 

des EEG im Jahre 2004 eingeführt und wurde weitgehend beibehalten. Der Bonus wird für 
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Verfahren der Gasaufbereitung und für innovative Anlagentechnik gewährt. Dabei ist eine 

Beschränkung der Inanspruchnahme auf Anlagen mit einer Leistung (Jahresdurchschnittsleis-

tung) von maximal 5 MW vorgesehen. Anlagen mit einer höheren Jahresdurchschnittsleistung 

erhalten den Bonus anteilig. 

Die Zahlungen im Rahmen der Bonuszahlungen für nachwachsende Rohstoffe (NaWaRo-

Bonus) wurden im EEG 2009 im Vergleich zum EEG 2004 teilweise deutlich erhöht, die 

Anspruchsvoraussetzungen konkretisiert und die Bonushöhe weiter differenziert. Diese Rege-

lungen gelten größtenteils sowohl für Bestands- als auch Neuanlagen. 

Während der grundsätzliche NaWaRo-Bonus beibehalten wurde (6 Cent je kWh bei einer 

Anlagenleistung bis zu 500 kW und 4 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung bis zu 

5.000 kW) wurde der NaWaRo-Bonus im Falle einer Nutzung von Biogas eingeführt und 

liegt bei 7 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung bis 150 kW. Weitere Erhöhungen des 

NaWaRo-Bonus ergeben sich bei Erfüllung von zusätzlichen Anspruchsvoraussetzungen. So 

wird der NaWaRo-Bonus Biogas bei Nutzung von Gülle zur Biogaserzeugung auf bis zu 

11 Cent je kWh erhöht und wird auf die gesamte Stromerzeugung gewährt, wenn jederzeit ein 

Gülleanteil von 30 Masseprozent eingehalten wird. Ebenfalls erhöht sich der NaWaRo-Bonus 

Biogas bei Nutzung von Pflanzen im Rahmen der Landschaftspflege auf 9 Cent je kWh, wenn 

überwiegend, d. h. mehr als 50 % der Beschickungssubstrate der Anlage, auf den entspre-

chenden Materialien basieren. 

Insbesondere bei den Anspruchsvoraussetzungen für die unterschiedlichen NaWaRo-Boni 

wurden zahlreich Positiv- und Negativ-Listen erstellt, um die Anspruchsvoraussetzungen zu 

konkretisieren. 

Die aktuelle Vergütungssystematik weicht somit in zahlreichen Bereichen von der reinen 

Kostenbasierung der Förderung innerhalb des EEG ab. Potenzielle Nutzenüberlegungen sind 

im Rahmen der Förderung integriert. Insbesondere die Bonuszahlungen basieren in ihrer 

Ausgestaltung auf Analysen des potenziellen Nutzens. In Abschnitt 5.4 wird dieser Punkt 

entsprechend analysiert und insbesondere vor dem Hintergrund der geplanten Einführung 

eines optionalen Marktprämienmodells untersucht und bewertet. 
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5.3 Entwicklung des Ausbaus und der Förderung von Bioenergie im 

Rahmen des EEG 

Aufgrund der starken Differenzierung der Grundvergütung nach Anlagenleistungen und der 

zahlreichen Bonuszahlungen unterscheidet sich die Durchschnittsvergütung je nach Anlage 

erheblich. Bild 5-3 stellt die Varianz der Vergütungshöhen (inklusive Bonuszahlungen) in-

nerhalb der Nutzung von Bioenergie zur Stromerzeugung für die bis Ende 2009 installierte 

Leistung dar. Dabei wurde die im Jahr 2009 tatsächlich erzeugte Strommenge für die einzel-

nen Anlagen unterstellt.48 Die Anlagen mit einer Vergütung unter 10 Cent je kWh erzeugen 

eine Strommenge von knapp 6 TWh pro Jahr. Die Anlagen mit den geringsten Vergütungssät-

zen erhielten dabei eine Vergütung von knapp 8 Cent je kWh. In einem Bereich von 10 bis 

20 Cent je kWh werden weitere 9 TWh erzeugt. Weitere 9 TWh werden mit einem durch-

schnittlichen Vergütungssatz von über 20 bis zu maximal rund 27 Cent je kWh gefördert. 

 

Bild 5-3:  Vergütungskostenkurve nach Anlagen im Jahre 2009 

                                                 
48  Für Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 wurde dabei eine Stromerzeugung für ein gesamtes Betriebsjahr 

abgeschätzt. 
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Dieses macht die erhebliche Differenzierung der Vergütungshöhen deutlich. Grundsätzlich ist 

eine solche Differenzierung auf der einen Seite mit dem Anspruch der Kostenbasierung des 

EEG im Einklang. Auf der anderen Seite zeigt diese Analyse auch, dass ein erheblicher Teil 

der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie sehr weit von der Konkurrenzfähigkeit im Ver-

gleich zu alternativen Technologien innerhalb und außerhalb des EEG entfernt ist. 

Eine Analyse der durchschnittlichen Vergütungszahlungen nach Inbetriebnahmejahren zeigt 

deutlich, dass eine tatsächliche Kostendegression zur Heranführung der Stromerzeugung in 

Bioenergieanlagen an die Wettbewerbsfähigkeit in den letzten Jahren nicht gelungen ist (Bild 

5-4). Während zunächst - in den Jahren 2000 bis 2003 - sehr günstige Potenziale zur Stromer-

zeugung auf Basis Bioenergie - in der Regel feste Biomassen - erschlossen werden konnten, 

wurden ab dem Jahr 2004 bzw. 2005 ausschließlich Potenziale mit hohen Kosten erschlossen. 

Dies steht im Einklang mit der erheblichen Erhöhung der Vergütungssätze und der Einfüh-

rung von Bonuszahlungen im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2004. Seit 2005 

liegen die durchschnittlichen Vergütungszahlungen für neu in Betrieb genommene Anlagen 

bei ca. 18 Cent je kWh. 

 

Bild 5-4:  Durchschnittsvergütung und installierte elektrische Leistung von Bioenergie-

anlagen im Jahre 2009 nach Inbetriebnahmejahren 
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Die in Bild 5-4 ebenfalls dargestellte Entwicklung der in den einzelnen Jahren neu in Betrieb 

genommenen installierten elektrischen Leistung macht deutlich, dass die Anhebung der Ver-

gütungssätze und die Einführung von Boni im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahr 

2004 zunächst in erheblichem Umfang eine Ausweitung der Stromerzeugung auf Basis Bio-

energie anreizen konnten. Ab dem Jahr 2007 bis zum Jahr 2009 ist hingegen ein deutlicher 

Rückgang zu verzeichnen. Der Grund für diese Entwicklung kann in mehreren Ursachen 

vermutet werden. Einerseits wurden bei den Stromerzeugungsmöglichkeiten auch die teureren 

Bioenergien sowie deren besten Anwendungsmöglichkeiten weitgehend genutzt. Zum ande-

ren sind sowohl die Anlagenpreise als auch die Brennstoffkosten angestiegen. Ein Grund für 

diesen Anstieg liegt im starken Zubau an Bioenergieanlagen und der damit verbundenen 

Zunahme der Nachfrage an biogenen Brennstoffen. Es handelt sich zum Teil um einen sich 

selbst verstärkenden Effekt, der - insbesondere vor dem Hintergrund begrenzter Bioenergie-

potenziale und Nutzungskonkurrenzen sowie nur geringfügiger Kostendegressionspotenziale 

bei den Anlagentechnologien im Hinblick der Heranführung der biogenen Stromerzeugung an 

die Wettbewerbsfähigkeit - kritisch zu beurteilen ist.49

Die in 

 Zugleich zeigt der Zubau neuer Anla-

gen im Jahr 2009, dass die erhebliche Erhöhung der Vergütungssätze im Rahmen der EEG-

Novellierung im Jahr 2008 den Trend einer Abnahme der neu installierten Leistung zumindest 

kurzfristig nicht umkehren konnte. Ob dieses auf die überproportionalen Kostensteigerungen 

und die bereits in erheblichem Umfang erschlossenen Potenziale zurückzuführen ist oder ob 

die Vergütungserhöhungen zunächst entsprechende Anreizwirkungen entfalten mussten, kann 

auf Basis der bisher öffentlich vorliegenden Daten nicht abschließend beurteilt werden. Vali-

de Angaben zum Zubau im Jahr 2010 liegen bisher nicht vor. 

Bild 5-5 dargestellte Vergütungskostenkurve für im Jahr 2009 in Betrieb genommene 

Anlagen50

                                                 
49  Siehe zu den begrenzten Bioenergiepotenzialen und Nutzungskonkurrenzen sowie nur geringfügiger Kosten-

degressionspotenziale auch die Ausführungen in den folgenden Abschnitten. 

 zeigt aber sehr deutlich, dass zwar einige Stromerzeugungsmengen zu günstigeren 

Vergütungssätzen erschlossen werden konnten, ein erheblicher Teil der Anlagen allerdings 

eine durchschnittliche Vergütung von 15 bis zu über 25 Cent je kWh erhält. So werden rund 

25 % der potenziellen Stromerzeugung der Anlagen mit einem durchschnittlichen Vergü-

50  Für die Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 wurde dabei wiederum eine Stromerzeugung für ein gesamtes 

Betriebsjahr auf Basis von zu erwartenden Volllaststunden abgeschätzt. 
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tungssatz bis zu 15 Cent je kWh und 75 % der potenziellen Stromerzeugung der Anlagen mit 

einem durchschnittlichen Vergütungssatz von über 15 Cent je kWh bezahlt. 

 

Bild 5-5:  Vergütungskostenkurve nach Anlagen für im Jahre 2009 in Betrieb genommene 

Anlagen 

Einen erheblichen Anteil an der Höhe der durchschnittlichen Vergütungssätze wird durch die 

Inanspruchnahme von Bonuszahlungen neben der jeweiligen Grundvergütung verursacht. 

Bild 5-6 zeigt die Inanspruchnahme der unterschiedlichen Boni in Prozent des insgesamt 

erzeugten Stroms im Jahr 2009 für alle Anlagen Ende des Jahres 2009 sowie für Anlagen mit 

Inbetriebnahme 2009. Dabei sind Kombinationen mehrerer Boni nicht die Ausnahme sondern 

der Regelfall. Über alle Anlagen werden ein KWK-Bonus, der Formaldehydbonus für 12 %, 

ein Technologie-Bonus für 21 % und ein NaWaRo-Bonus für 66 % der Stromerzeugung in 

Anspruch genommen. Dabei ist zu berücksichtigen, dass insbesondere der Formaldehyd-

Bonus nur von Biogasanlagen unter Berücksichtigung von Leistungsgrenzen in Anspruch 

genommen werden kann. Aber auch beim KWK-Bonus wird ggf. nur ein Teil der Stromer-

zeugung mit diesem Bonus vergütet. Die Bedeutung der Bonuszahlungen hat für Anlagen mit 

Inbetriebnahmejahr 2009 im Vergleich zum bestehenden Anlagenpark deutlich zugenommen.  
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Bild 5-6:  Inanspruchnahme von Bonuszahlungen in % der gesamten Einspeisung von 

Bioenergieanlagen - Bestandsanlagen Ende 2009 und Anlagen mit Inbetrieb-

nahme 2009 

Insbesondere die Inanspruchnahme von KWK- und NaWaRo-Bonuszahlungen ist bei der 

Förderung von deutlich höherer Bedeutung. Dies zeigt, dass eine Beurteilung und Bewertung 

der einzelnen Bonuszahlungen von weitreichender Bedeutung für eine Weiterentwicklung des 

EEG im Bereich des Vergütungssystems für Bioenergie ist.51

5.4 Beurteilung der Förderung von Bioenergie im Rahmen des EEG 

 

Eine Analyse und Beurteilung der Förderung von Bioenergie im Rahmen des EEG kann in 

unterschiedlichen Zusammenhängen erfolgen. Aufgrund von zahlreichen Nutzungskonkur-

renzen innerhalb des Bioenergiebereichs zwischen dem Verkehrs-/Wärme- und Elektrizitäts-

sektor, durch Flächenkonkurrenzen beim Anbau nachwachsender Bioenergie mit der Nah-

rungsmittelproduktion und der Grundstoffproduktion sowie Konflikten im Bereich des Um-

                                                 
51  Siehe hierzu Abschnitt 5.4.2. 
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welt- und ggf. Klimaschutzes ist die Förderung von Bioenergie im Rahmen des EEG ganz-

heitlich und vor dem Aspekt der Nachhaltigkeit zu bewerten. Zudem wird aufgrund der Spei-

cherbarkeit von Bioenergie und den unterschiedlichen Nutzungsmöglichkeiten im Energiebe-

reich der Bioenergie im Rahmen der mittel- und langfristigen Transformation des Energiesys-

tems zu einer CO2

Im Rahmen dieses Gutachtens werden wesentliche Aspekte in allen drei Bereichen aufge-

zeigt. 

-armen Energieversorgung eine zunehmende Bedeutung zukommen. Eine 

effiziente Nutzung der beschränkten Bioenergiepotenziale ist daher von außerordentlicher 

Relevanz und bereits heute sollten die Weichen im Rahmen der Novellierung des EEG im 

Jahr 2012 entsprechend gestellt werden. Kurzfristig ist zugleich eine Analyse und Bewertung 

des komplexen Vergütungssystems für Bioenergie im EEG und insbesondere der Bonuszah-

lungen erforderlich. Dabei sollten insbesondere der Nutzen und die Anspruchsberechtigung 

für das zukünftige Elektrizitätsversorgungssystem beachtet werden und Fehlentwicklungen 

entgegengesteuert werden. 

5.4.1 Allgemeine Aspekte der Förderung von Bioenergie 

Das EEG ist aktuell das wichtigste Instrument zur Förderung von Bioenergie. Dies gilt nicht 

nur für die Stromerzeugung, sondern für die gesamte Energieversorgung. Daneben existieren 

sowohl politische Ziele für die Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien im Wärme- und 

Mobilitätsbereich als auch konkrete Vorgaben, z. B. durch das Biokraftstoffquotengesetz, 

sowie steuerliche Anreize in unterschiedlichen Bereichen. 

Grundsätzlich sind bei der Förderung von Stromerzeugung auf Basis biogener Energieträger 

diese Zielkonflikte und Nutzungskonkurrenzen im Bioenergiebereich zu berücksichtigen. 

Neben der Gefahr einer Verfehlung von Zielen in einigen Bereichen durch eine Übererfüllung 

der Ziele in anderen Bereichen, ist bei einem Einsatz unterschiedlicher Instrumente zur indi-

viduellen Zielerreichung die Gefahr einer Konkurrenz der Fördersysteme gegeben, die ten-

denziell zu einer Kostenspirale führen kann. Eine Vereinheitlichung der Förderinstrumente, 

z. B. im Fall Biogas durch eine direkte Förderung der Aufbereitung von Biogas auf Erdgas-

qualität und Einspeisung ins Erdgasnetz, kann diese Problematik erheblich reduzieren. Mittel- 

und langfristig kann dadurch eine effiziente Nutzung auf Basis von Bedarfs- und Marktsigna-

len gewährleistet werden. 
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Aufgrund der Speicherbarkeit ist Bioenergie zugleich ein wichtiger Energieträger bei der 

Transformation der gesamten Energieversorgung und insbesondere der Elektrizitätsversor-

gung. So können stochastische Schwankungen der Einspeisung von Windenergieanlagen und 

PV-Anlagen durch Stromerzeugung aus Bioenergieanlagen ausgeglichen und abgesichert 

werden, wenn die Anlagen nach Bedarfssignalen der Elektrizitäts- und Regelenergiemärkte 

eingesetzt werden und dies bei der Auslegung der Anlagentechnologie bereits Berücksichti-

gung findet. Die geplante Einführung des (optionalen) Marktprämienmodells ist in diesem 

Bereich ein wesentlicher erster Schritt. Diese Form der Markt- und Netzintegration der EE 

kann insbesondere bei Bioenergieanlagen zu einer deutlichen Erhöhung des Nutzens der 

Bioenergie beim Transformationsprozess in der Elektrizitätsversorgung führen. Dabei ist bei 

der Förderung der Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe darauf zu achten, dass die 

Anreize des Marktprämienmodells nicht durch alternative Anreizwirkungen konterkariert 

bzw. unterlaufen werden. 

Neben energiewirtschaftlichen Aspekten sind Flächenkonkurrenzen sowie Umwelt- und 

Klimaschutzaspekte von wesentlicher Bedeutung bei der Förderung von Bioenergie. Eine 

Überförderung von Bioenergie kann sowohl im nationalen als auch im internationalen Kon-

text zu unerwünschten Nebeneffekten führen. Auch hier sind sowohl Zielkonflikte als auch 

ggf. Konflikte bei der Ausgestaltung von konkurrierenden Instrumenten als wesentliche Prob-

leme anzusehen. Insbesondere der Import von biogenen Energieträgern birgt einerseits die 

Gefahr einer nicht nachhaltigen Erzeugung in den Lieferländern als auch einer Verringerung 

der Nutzung von Bioenergie im Ursprungsland, da die erzielbaren Erlöse durch die in 

Deutschland bestehende Förderung höher sind. Grundsätzlich ist aber auch bei biogenen 

Energieträgern aus Deutschland der Nachhaltigkeitsaspekt ein wesentliches Kriterium. 

5.4.2 Beurteilung der aktuellen Ausgestaltung des EEG 

Bei der Beurteilung der aktuellen Ausgestaltung ist sowohl das Grundvergütungssystem als 

auch das System der Gewährung von Bonuszahlungen zu betrachten. 

Im Rahmen des Grundvergütungssystems ist die Frage der Notwendigkeit und Sinnhaftigkeit 

der erheblichen Differenzierung der Vergütungssätze nach installierter Anlagenleistung zu 

prüfen. Insbesondere die hohen und im Zeitverlauf gestiegenen spezifischen Förderkosten 

erfordern eine Erhöhung der Effizienz der Förderung innerhalb des EEG. Dabei ist einerseits 

zu berücksichtigen, dass in größeren Anlagen in der Regel höhere energetische Nutzungsgra-
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de und zugleich bessere Möglichkeiten zur bedarfsgerechten Einspeisung mit geringeren 

Investitions- und Betriebskosten gegeben sind. Mittel- und langfristig kann eine Heranfüh-

rung von biogener Stromerzeugung nur durch die Nutzung von sowohl energetisch als auch 

ökonomisch effizienten Anlagengrößen und -technologien gelingen. Auf der anderen Seite ist 

beim derzeitigen Fördersystem eine Kostenbasierung erforderlich, um unerwünschte Mitnah-

meeffekte, die nicht über Innovationskräfte des Marktes zu Effizienzgewinnen führen, zu 

begrenzen. Die Ausgestaltung der Grundvergütung unter Berücksichtigung von Kosten- und 

Nutzenaspekten ist im Rahmen der EEG-Novelle kritisch zu betrachten. Eine sinnvolle Ent-

wicklung in diesem Bereich ist eine sukzessive Angleichung der Vergütungssätze nach Leis-

tungsklassen. Ggf. ist dabei eine Erhöhung der Grundvergütungssätze für Anlagen in den 

höheren Leistungsklassen erforderlich, wenn kompensatorisch wesentliche Bonuszahlungen 

abgeschafft oder erheblich reduziert werden, um einen weiteren Ausbau der Stromerzeugung 

auf Basis biogener Brennstoffe zu ermöglichen. Dies könnte das komplexe Vergütungssystem 

erheblich vereinfachen und zugleich ein erster Schritt zu einer verbesserten energetischen und 

ökonomischen Effizienz der Verstromung von biogenen Energieträgern sein.52

Der KWK-Bonus soll einen Anreiz zur effizienten energetischen Ausnutzung von biogenen 

Brennstoffen setzen. Grundsätzlich kann dieses Ziel ceteris paribus als sinnvoll gelten, da die 

energetische Effizienz bei einer gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung höher ist. Dabei 

sind jedoch wesentliche zusätzliche Aspekte zu berücksichtigen: 

 

Die variablen Kosten für die gekoppelte Erzeugung von Strom und Wärme sind bei den meis-

ten Anlagentechnologien unter Berücksichtigung des wirtschaftlichen Wertes der Wärme 

geringer als für die ausschließliche Erzeugung von Strom. Die Anlagenkosten erhöhen sich in 

der Regel bei den meisten Technologien zur Verstromung von Bioenergie nur marginal, da 

grundsätzlich keine andere Auslegung erforderlich ist. Zugleich wird bei den meisten Erzeu-

gungstechnologien die Stromerzeugung im Betrieb bei gleichzeitiger Wärmeerzeugung nicht 

gesenkt. In der Regel wird die Abwärme, die ansonsten an die Umgebung abgegeben wird, als 
                                                 
52  Die Möglichkeit der Nutzung z. B. von dezentral vorhandenen biogenen Reststoffen zur Biogaserzeugung ist 

nach Ansicht der Gutachter auf Basis der Möglichkeit der Einspeisung von Biogas ins Erdgasnetz weiterhin 

gegebene und wird bei entsprechender Ausgestaltung des Fördersystems nicht tangiert. Eine Kopplung von 

dezentraler Biogaserzeugung und dezentraler Stromerzeugung ist hingegen in der Regel sowohl energetisch 

als auch wirtschaftlich nicht effizient. 
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Wärmequelle genutzt. Zugleich erhöhen sich die Erlöse durch den Verkauf der Wärme bzw. 

in Form vermiedener Wärmeerzeugungskosten auf Basis vermiedener Brennstoffkosten (und 

ggf. alternativer Wärmeerzeugungssysteme). In der Regel ist eine KWK-Erzeugung für den 

Anlagenbetreiber somit eine wirtschaftliche Option, so dass ein KWK-Bonus ausschließlich 

die Anreize und Erlöse weiter erhöht.53

Die Gefahr eines zusätzlichen KWK-Bonus kann in diesem Bereich in einer Nutzung von 

Wärmesenken gesehen werden, die entweder „künstlich“ geschaffen werden oder durch ande-

re Maßnahmen, wie z.Β. eine Erhöhung der Effizienz bei der Wärmenutzung, kompensiert 

werden könnte. Die Erlöse bzw. vermiedenen Kosten einer alternativen Wärmebereitstellung 

sollten in der Regel weitgehend ausreichen, um eine KWK-Erzeugung anzureizen. 

 

Bei dem potenziellen Nutzen der KWK-Erzeugung ist der Nutzen alternativer Verwendungen 

von Bioenergie zur Stromerzeugung zu berücksichtigen. Insbesondere die mittel- und lang-

fristige Anforderung an Bioenergieanlagen zum Ausgleich von Angebot- und Nachfrage und 

bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen einen wesentlichen Beitrag zu leisten, wird 

durch die zusätzliche Förderung über den KWK-Bonus teilweise konterkariert. Dies gilt 

bereits im Rahmen der geplanten Einführung des optionalen Marktprämienmodells. Eine wie 

auch immer geartete Nutzung der Abwärme beschränkt die Flexibilität der Anlage und behin-

dert bereits bei deren Auslegung einen möglichst hohen Grad an Flexibilisierung von Bio-

energieanlagen. Der Nutzen unterschiedlicher Einsatzweisen und Auslegungsvarianten ist 

daher insbesondere bei neu in Betrieb genommenen Anlagen verstärkt auf Basis von Markt-

mechanismen zu basieren. Anlagenstandorte, bei denen durch einen hohen Wärmebedarf eine 

KWK-Erzeugung und eine entsprechende Auslegung sowie Betrieb der Anlage sinnvoll sind, 

sollten auch hohe Wärmeerlöse bzw. hohe vermiedene Kosten einer alternativen Wärmeer-

zeugung generieren. Somit sind eine entsprechende Auslegung und ein entsprechender Ein-

satz auch ohne zusätzlichen Bonus zu erwarten. Anlagen, bei denen dies nicht der Fall ist, 

sollten im Rahmen der Anreize des (optionalen) Marktprämienmodells mit hoher Flexibilität 

                                                 
53  Bei unzureichenden Wärmenutzungspotenzialen im Nahbereich fallen ggf. Kosten für einen erforderlichen 

Wärmenetzausbau an. In wie weit ein solcher Ausbau im Gesamtkontext sinnvoll ist, ist nicht Gegenstand 

dieser Analyse. Der Ausbau der Fernwärmenetze wird aktuell allerdings z. B. bereits über das KWK-Gesetz 

gefördert. 
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ausgelegt werden und entsprechend für den Ausgleich von Angebot- und Nachfrage sowie zur 

Bereitstellung von Systemdienstleistungen eingesetzt werden. Der KWK-Bonus führt hier zu 

einer Verzerrung der Preis- bzw. Bedarfssignale der Märkte für Flexibilität und KWK-

Erzeugung. 

Der Formaldehydbonus wurde mit der EEG-Novelle im Jahr 2009 eingeführt und soll zur 

Reduktion schädlicher Emissionen im Rahmen der Biogasverstromung beitragen. De facto 

wird der Bonus für die Einhaltung von genehmigungsrechtlichen Vorgaben (Grenzwerte TA 

Luft) gewährt. Bereits die Gewährung eines Bonus für die Einhaltung einer rechtlichen Vor-

gabe ist ungewöhnlich. Die von der Regelung betroffenen Biogasanlagen (Gasmotoren) kön-

nen die Vorgaben in der Regel ohne zusätzliche Kosten decken, da die Vorgaben für Neuan-

lagen auf dem Stand der Technik - der Vorgabe gemäß TA Luft - erfüllt sind. Bei ggf. erfor-

derlichen Nachrüstungen von Bestandsanlagen fallen allerdings Kosten in einem geringen 

Umfang an. Zusätzlich ist allerdings zu berücksichtigen, dass die Nachrüstkosten weitgehend 

durch eine Verringerung der Betriebskosten kompensiert und zum Teil sogar überkompensiert 

werden können. Die Fortführung des Formaldehydbonus ist vor diesem Hintergrund von 

zweifelhaftem Nutzen. 

Der Technologiebonus soll einerseits für die Entwicklung von innovativen Anlagentechnolo-

gien, wie Brennstoffzellen, Gasturbinen, Dampfmotoren, Organic-Rankine-Anlagen, Mehr-

stoffgemisch-Anlagen, insbesondere Kalina-Cycle-Anlagen, oder Stirling-Motoren, gewährt 

werden. Bei den Anlagentechnologien handelt es sich de facto um weitgehend ausgereifte 

Technologien in einem späten Entwicklungsstadium. Mit Technologiesprüngen und mit er-

heblichen Kostendegressionen durch die Förderung ist nicht zu rechnen. Die höheren Kosten 

der Anlagen ergeben sich in der Regel aus ‚fundamentalen‘ Ursachen, so dass sie auch bei 

Betrieb mit fossilen Brennstoffen in der Regel nur in Anwendungsnischen zum Einsatz kom-

men. 

Der konkrete Nutzen dieser Technologien in Form von Nischenanwendungen auf Basis Bio-

energie ist u. a. aufgrund der begrenzten Potenziale von Bioenergie zumindest fraglich. Zu-

dem ist eine Abschätzung des Nutzens der alternativen Verwendung der Bioenergie auf Basis 

von alternativen Technologien erforderlich. U. a. ist dabei das Ziel der Weiterentwicklung der 

Technologien eine wesentliche Voraussetzung. Dies wirft die bereits beim KWK-Bonus 

aufgetretenen Fragen auf: 
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• Sollen Bioenergieanlagen Grund- oder Mittellast inkl. Systemdienstleistungen bereit 

stellen? 

• Sollen Bioenergieanlagen zu einem möglichst hohen Nutzen durch Ausgleich von Ange-

bot- und Nachfrage in der Elektrizitätsversorgung beitragen oder mit einer hohen energeti-

schen Effizienz durch KWK-Erzeugung genutzt werden? 

Der Nutzen der Förderung einzelner Technologien zur Verstromung von Bioenergie ist vor 

diesem Hintergrund somit zweifelhaft und kann nicht belegt werden. 

Andererseits wird der Bonus auch gewährt, wenn zur Stromerzeugung eingesetztes Gas aus 

Biomasse auf Erdgasqualität aufbereitet wird. Durch die Aufbereitung von Biogas auf Erd-

gasqualität und Einspeisung ins Erdgasnetz kann im Vergleich zur Verstromung vor Ort die 

Flexibilität der Nutzung erhöht werden. So ist durch die Einspeisung von Biogas ins Erdgas-

netz eine gewisse Speicherbarkeit gegeben und das Biogas kann zur KWK-Erzeugung an 

Orten mit entsprechenden Wärmenachfragepotenzialen genutzt werden. Insbesondere vor dem 

Hintergrund der Nutzungskonkurrenzen zwischen Wärme-, Verkehrs- und Elektrizitätssektors 

und der mittel- und langfristige Anforderungen einer bedarfsgerechten Einspeisung greift die 

Ausgestaltung und die Kopplung der Förderung an die Vergütungssätze der EEG-Anlagen, in 

denen das Biogas verstromt wird, zu kurz. In diesem Bereich ist zumindest mittel- und lang-

fristig eine Entkopplung der Förderung der Aufbereitung und Einspeisung von Biogas ins 

Erdgasnetz von der anschließenden Verstromung anzustreben, um das Biogas möglichst 

effizient zu nutzen. Eine Entkopplung kann dabei einen Beitrag leisten, das aufbereitet Biogas 

zugleich mit einem hohen wirtschaftlichen Nutzen und einer hohen energetischen Effizienz zu 

verwenden.54

Dem NaWaRo-Bonus kommt als Instrument zur Sicherung einer nachhaltigen Erzeugung und 

Nutzung von Bioenergie eine wichtige Rolle zu. Die erhebliche Differenzierung der Höhe des 

NaWaRo-Bonus nach Art der biogenen Stoffe (feste Biomasse, flüssige Biomasse, Biogas aus 

Gülle) und die Berücksichtigung von weiteren Aspekten, wie der Landschaftspflege, kann 

dabei sowohl vor dem Hintergrund einer Kostenbasierung als auch aufgrund weiterer Aspek-

 

                                                 
54  Eine physische Bilanzierung von entnommenen und eingespeisten Biogasmengen ist in der Praxis weder 

möglich noch wünschenswert. De facto handelt es sich somit auch bei der heutigen Regelung um eine rein 

bilanzielle Kopplung der Einspeisung von Biogas und der Vergütung der Verstromung. 
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te, wie Nachhaltigkeit und der Nutzungs- und Flächenkonkurrenzen beim Anbau von bioge-

nen Stoffen zur Bioenergieerzeugung, sinnvoll sein. Bei der aktuellen Ausgestaltung werden 

jedoch einerseits Kosten- und Nutzenaspekte unzureichend berücksichtigt. So kann z. B. die 

Gewährung eines hohen Bonus bei Nutzung von Gülle unter Umwelt- und Klimaschutzge-

sichtspunkten wünschenswert sein. Allerdings sind mit der Nutzung von Gülle zugleich in der 

Regel geringere Kosten als bei alternativer Biogaserzeugung verbunden. Die Differenzierung 

des NaWaRo-Bonus nach Anlagengröße ist hingegen aus Sicht einer Kostenbasierung ange-

messen. Aus Nutzenaspekten ist eine solche Differenzierung, analog zur Differenzierung bei 

der Grundvergütung, äußerst fraglich, da eine sowohl energetisch als auch wirtschaftlich 

effiziente Nutzung in der Regel in größeren Anlagen besser möglich ist. Zudem führt insbe-

sondere die Ausgestaltung des Güllebonus zu erheblichen Fehlanreizen. Da bei einem 

Gülleanteil von mindestens 30 % auf die gesamte Stromerzeugung der NaWaRo-Bonus Bio-

gas mit Gülle gezahlt wird, werden die Anlagen in der Regel entsprechend ausgelegt. Der 

Güllebonus führt somit nicht nur zu einer sinnvollen Gülleverwertung, sondern zugleich zu 

einer zusätzlichen Nutzung von nachwachsenden Rohstoffen, in der Regel Energiemais, 

insbesondere in Regionen mit einem hohen Anteil der Viehwirtschaft. Der NaWaRo-Bonus 

Biogas und der Güllebonus sollten somit entkoppelt werden. Insbesondere sollte der 

Güllebonus ausschließlich auf den Einsatz von Gülle zur Stromerzeugung und nicht auf den 

gesamten erzeugten Strom gezahlt werden 

Im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2012 sollten daher Anpassungen der 

NaWaRo-Bonuszahlungen und deren Differenzierung sowohl unter Kosten- als auch unter 

Nutzenaspekten erfolgen. Insbesondere muss in diesem Zusammenhang der Wert der Nutzung 

aus wirtschaftlicher und ökologischer Perspektive sowie unter Berücksichtigung von Kosten- 

und Klimaschutzaspekten berücksichtigt werden.55

                                                 
55  Eine grundsätzliche Bewertung der Förderung der Stromerzeugung auf Basis von nachwachsenden Rohstof-

fen kann im Rahmen dieser Studie nicht erfolgen, da dies einerseits eine Bewertung von Nutzungskonkurren-

zen und andererseits die Entwicklung einer umfassenden Strategie zur Bioenergienutzung unter Berücksich-

tigung von Nachhaltigkeits-, Klimaschutz- und Umweltschutzkriterien erforderlich macht. 

 Allgemein ist die Verstromung von nach-

wachsenden Rohstoffen vor diesem Hintergrund und der fehlenden heutigen und auch zukünf-

tig zu erwartenden hohen Stromgestehungskosten - insbesondere in Form von einer Grundlas-

terzeugung - im Vergleich zur biogenen Reststoffverwertung als kritisch zu betrachten. 
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5.5 Handlungsempfehlungen 

Die Analysen haben wesentliche Aspekte der kurz- sowie der langfristigen Anforderungen der 

Förderung zur Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe aufgezeigt. Dabei konnte 

sowohl kurzfristiger Handlungsbedarf aufgezeigt werden, wie bei der Ausgestaltung des 

Grundvergütungssystems als auch bei der Beibehaltung und Ausgestaltung der Bonuszahlun-

gen. Zugleich ist bei der Nutzung von biogenen Brennstoffen zur Stromerzeugung zu berück-

sichtigen, dass unter dem derzeitigen Fördersystem mit einer Heranführung an die Wettbe-

werbsfähigkeit nicht gerechnet werden kann. Diese Erwartung ergibt sich dadurch, dass bei 

den ausgereiften zum Einsatz kommenden Technologien nicht von deutlichen Kostendegres-

sionen durch die Förderung ausgegangen werden kann und mit zunehmender Nutzung von 

Bioenergie zur Stromerzeugung ggf. steigende Preise für biogene Brennstoffe - insbesondere 

bei nachwachsenden Rohstoffen - einhergehen. 

Im Rahmen der EEG-Novelle empfehlen wir als zentrales Element einen Systemwechsel für 

Bioenergieanlagen. Die Einführung eines Marktprämienmodell für Neuanlagen ohne 

Optionalität zur Festpreisvergütung ist zu empfehlen, um die Wertigkeit der Stromerzeugung 

aus biogenen Brennstoffen zu erhöhen und Bedarfssignale der Wärme- und Elektrizitätsmärk-

te effizient und vollständig bei der Auslegung und dem Betrieb der Anlagen zu nutzen. Das 

Festpreisvergütungssystem mit den im Folgenden dargestellten Anpassungen sollte für Neu-

anlagen folglich als reines Referenzsystem zur Bestimmung der Bonuszahlungen bestehen 

bleiben. 

Bei der Anpassung des Referenzsystems ist eine erhebliche Vereinfachung der heutigen 

Komplexität der Differenzierungen nach Anlagengröße sowie Grund- und Bonuszahlungen 

anzustreben. 

Im Bereich der Grundvergütung wird eine sukzessive Verringerung der Differenzierung nach 

Anlagengrößen vor dem Hintergrund von mittel- und langfristigen Anforderungen an die 

Nutzung von biogenen Brennstoffen zur Stromerzeugung anzupassen. Im Rahmen der anste-

henden Novellierung kann dies kurzfristig über eine deutliche Reduzierung der Grundvergü-

tungssätze im Bereich der Anlagen mit geringer Leistung erfolgen. Durch eine entsprechende 

unterschiedliche Ausgestaltung der Degressionssätze sollte eine weitere Angleichung mittel-

fristig auf den Weg gebracht werden. 
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Im Bereich der Bonuszahlungen ist eine Abschaffung des Formaldehydbonus und des Tech-

nologienbonus für die Verwendung von sog. innovativen Stromerzeugungstechnologien zu 

empfehlen. Der Technologiebonus für die Aufbereitung von Biogas auf Erdgasqualität und 

Einspeisung ins Erdgasnetz sollte langfristig von der Förderung der Stromerzeugung entkop-

pelt und entsprechend erhöht werden. Kurzfristig kann die Verringerung der Differenzierung 

der Grundvergütung nach Anlagengröße bei einer moderaten Anhebung des Technologiebo-

nus für Aufbereitung und Einspeisung des Biogases die energetische und ökonomische Effizi-

enz der Verwertung erhöhen. 

Auch beim KWK-Bonus ist eine Abschaffung zu empfehlen. Der zusätzliche Anreiz einer 

gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung ist vor dem Hintergrund einer energetisch und

Beim NaWaRo-Bonus sind insbesondere die Höhe der Boni sowie - in Analogie zu den 

Grundvergütungssätzen - die Kopplung an die Anlagenleistung zu reduzieren. Dabei sollten 

sowohl Kosten- als auch Nutzenaspekte berücksichtigt werden. Aufgrund der wesentlichen 

Bedeutung sollten bei der Festlegung der NaWaRo-Boni ebenfalls Nutzungs- und Flächen-

konkurrenzen sowie Aspekte des Umwelt- und Klimaschutzes Berücksichtigung finden, um 

Fehlentwicklungen, wie z. B. durch Importe von Bioenergie und Anreize zu Monokulturen zu 

vermeiden. Eine Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe mit erforderlichen Vergü-

tungssätzen von zum Teil deutlich über 15 Cent je kWh als Grundlasterzeugung ist vor dem 

Hintergrund fehlender zu erwartenden Kostendegressionen langfristig nicht sinnvoll. Der 

Güllebonus sollte vom NaWaRo-Bonus entkoppelt werden. Insbesondere sollte der 

Güllebonus ausschließlich auf die Stromerzeugung aus Gülle gezahlt werden. Der feste 

Grenzwert von einem Massenanteil von jederzeit 30 % sollte unter dieser Voraussetzung 

entfallen. 

 

ökonomisch effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der Stromerzeugung sowie der 

Kopplung der Erzeugung an die Bedarfssignale der Märkte nicht nachhaltig. Eine Berücksich-

tigung der tatsächlichen Bedarfssignale der Märkte ist bei einer Einführung des Marktprä-

mienmodells eine Voraussetzung einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der 

Stromerzeugung. 

Mittel- und langfristig ist eine weitere Umstellung der Förderung von biogenen Brennstoffen 

anzustreben. Die in diesem Gutachten skizzierten, erforderlichen Ansätze zur Anpassung der 

Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle 

sind entsprechend fortzuführen. Hierbei ist eine Harmonisierung der Förderinstrumente und 
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ordnungspolitischen Regelungen bei unterschiedlichen Nutzungen von Bioenergie anzustre-

ben, um der Nutzungskonkurrenz sowie den negativen Auswirkungen konkurrierender För-

derinstrumente gerecht zu werden. Zugleich führt eine stärker marktbasierte Förderung zu 

einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen, und eine harmonisierte Förderung 

erhöht den Technologiewettbewerb innerhalb der Erzeugungstechniken. Andererseits müssen 

Flächenkonkurrenzen zur Nahrungsmittel- und Grundstoffproduktion sowie Aspekte des 

Umwelt- und Klimaschutzes auch mittel- und langfristig regelmäßig geprüft werden, um 

Fehlentwicklungen zu vermeiden. In diesem Zusammenhang ist nicht nur eine Überprüfung 

der Förderinstrumente erforderlich, sondern auch die Nutzung von Flächenpotenzialen für 

unterschiedliche Anwendungszwecke innerhalb und außerhalb des Bioenergiebereichs sowie 

die Problematik bei Importen von biogenen Brennstoffen sollten mit einbezogen werden. 
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6 Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt (AP 6) 

6.1 Vorbemerkungen 

6.1.1 Ziel des Kapitels 

Durch den zunehmenden EE-Ausbau steigt der Bedarf an Regelenergie zur Sicherstellung der 

Systembilanz (d. h. des momentanen Gleichgewichts von Erzeugung und Verbrauch), weil 

erhebliche Anteile der EE-Erzeugung dargebotsabhängig sind und ihre Erzeugung somit nur – 

mit begrenzter Genauigkeit – prognostiziert werden kann. Gleichzeitig nimmt die Häufigkeit 

von Zeiten zu, in denen die EE-Einspeisung bereits einen überwiegenden Teil der Stromnach-

frage decken kann. Zu diesen Zeiten ist weniger konventionelle Kraftwerksleistung, die Re-

gelenergie erbringen kann, am Netz. 

Dabei ist die Stromerzeugung aus EE-Anlagen grundsätzlich regelbar. Allerdings nehmen 

diese Anlagen heute nicht an Regelenergiemärkten teil, sei es, weil sie die 

Präqualifikationsbedingungen nicht erfüllen oder aufgrund der Unsicherheit, inwieweit das 

Anbieten und Erbringen von Regelenergie mit dem EEG vereinbar sind. 

Ziel dieses Kapitels ist es aufzuzeigen, wie EE-Anlagen zur Gewährleistung der Systembilanz 

beitragen können. Dabei betrachten wir sowohl die Möglichkeiten zur Teilnahme an den 

bestehenden Regelenergiemärkten als auch an alternativen – bestehenden oder neu zu schaf-

fenden – Märkten. Neben technisch-wirtschaftlichen Aspekten untersuchen wir auch beste-

hende Hindernisse aus rechtlicher Sicht und leiten entsprechenden Anpassungsbedarf ab. 

Für die weiteren Überlegungen ist es teilweise erforderlich, die EE-Anlagen anhand der Dis-

ponibilität ihrer Einspeisung in folgende Kategorien zu differenzieren: 

1. Disponible

2. Viele Anlagen sind allerdings trotz grundsätzlicher Speicherbarkeit des Primärenergieträ-

gers faktisch 

 Anlagen verfügen über eine Speicherbarkeit ihres jeweiligen Primärenergie-

trägers und eine genügend große Dimensionierung des Verstromungsaggregats, so dass 

die Zeiträume der Verstromung der (z. B. jährlich) verfügbaren Primärenergie in gewissen 

Grenzen prinzipiell frei wählbar sind. Hierzu können z. B. Biomasseanlagen zählen. 

nicht disponibel. Dies ist z. B. bei wärmegeführten Anlagen der Fall oder bei 
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einer Auslegung des Verstromungsaggregats so, dass die Wirtschaftlichkeit eine Vollaus-

lastung, also maximale Benutzungsdauer erfordert. 

3. Auch dargebotsabhängige Anlagen (auf Basis von Wind- und Solarenergie) sind aufgrund 

der nur stochastischen Verfügbarkeit der Primärenergie und ihrer fehlenden Speicherbar-

keit zur Sicherstellung der Verfügbarkeit in Zeiten mangelnden Dargebots nicht 

disponibel

6.1.2 Abgrenzung zum Einspeisemanagement 

. 

Wenn EE-Anlagen zur Sicherstellung der Systembilanz beitragen sollen, stellt dies grundsätz-

lich einen Eingriff in die ursprünglich geplante Einspeisung dar. Ein solcher ist auch im Rah-

men des sog. Einspeisemanagements nach § 11 EEG möglich. Dies ist jedoch auf Situationen 

mit Netzengpässen beschränkt. Für die nachfolgenden Betrachtungen wird daher in Bezug auf 

Zeiträume, in denen Einspeisemanagement stattfindet, folgende Abgrenzung getroffen: 

• Situationsabhängig muss eine gewisse Rücksetzung von EE-Einspeisung erfolgen, um die 

Netzengpässe zu beheben. Dies geschieht per Einspeisemanagement, üblicherweise mit ei-

nigen Stunden Vorlauf.  

• Außerdem muss das System für die Betriebsstunde ausbilanziert werden. Hierfür kann der 

ÜNB sich nicht auf § 11 EEG berufen. Der nach Einspeisemanagement verbleibende Bi-

lanzierungsbedarf kann und muss über bestehende oder noch zu schaffende Märkte ge-

deckt werden. 

§ 11 EEG greift also stets nur bis zu der Höhe, in der die EE-Einspeisung als Ursache für 

Netzüberlastungen identifiziert werden kann. Somit gibt es in allen Stunden – auch in denen, 

in denen Einspeisemanagement stattfindet – einen Bedarf an Regelenergie bzw. allgemein an 

Flexibilität zur Bilanzwahrung. Die anteilige Deckung dieses Bedarfs durch EE-Anlagen ist 

Gegenstand dieses Kapitels. 
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6.2 Potenzial von EE-Anlagen zur Gewährleistung der Systembilanz 

6.2.1 Grundsätzliches technisch-wirtschaftliches Potenzial (ungeachtet einer 

Klassifizierung nach Regelenergieprodukten) 

Negative Regelenergie 

Negative Regelenergie erfordert Flexibilität bzgl. der Reduktion der Einspeiseleistung. Diese 

Flexibilität ist grundsätzlich bei allen EE-Technologien gegeben, und das Gros der EE-

Anlagen bietet auch die technische Möglichkeit zur Steuerung der Einspeisung. Lediglich 

kleine Anlagen (z. B. PV-Dachanlagen) sind üblicherweise nicht zur Steuerung der 

Einspeiseleistung ausgelegt. Ein Vorteil vieler EE-Anlagen gegenüber der Mehrzahl konven-

tioneller Kraftwerke besteht darin, dass sie keinen Beschränkungen durch Mindestleistungen 

unterliegen und somit auch bei brennstoffabhängigen Anlagen keine diesbezüglichen Vorhal-

tekosten anfallen. Eine detaillierte Analyse der technischen Potenziale ist in [1] zu finden. 

Bei dargebotsabhängigen EE-Anlagen ist das Potenzial zur Leistungsreduktion von der mo-

mentanen Dargebotshöhe, d. h. der maximal möglichen Einspeiseleistung, abhängig. Somit 

steht bei diesen Anlagen die Flexibilität zur Reduktion der Einspeisung grundsätzlich nicht 

sicher zur Verfügung. Allerdings ist das Reduktionspotenzial statistisch betrachtet vor allem 

dann hoch, wenn insgesamt eine hohe EE-Einspeisung vorliegt, also gerade in den Stunden, in 

denen das Potenzial zur Erbringung negativer Regelenergie durch konventionelle Anlagen 

begrenzt ist. Insofern ergänzen sich die Flexibilitäten von EE-Anlagen und konventionellen 

Anlagen hier komplementär. 

Bisweilen wird als Argument gegen eine Erbringung negativer Regelenergie durch EE-

Anlagen eingewendet, dass dies mit einem ökologischen Nachteil einhergehe, weil dadurch 

die maximale Energieausbeute der EE-Anlagen verfehlt werde. Dem sind allerdings drei 

Aspekte entgegenzuhalten. Erstens tritt der Effekt nur bei nicht disponiblen Anlagen auf, denn 

bei disponiblen Anlagen wird die Einspeisung lediglich zeitlich verlagert. Zweitens ist nicht 

die Vorhaltung der Regelenergie, sondern nur deren tatsächliche Inanspruchnahme relevant 

und der Effekt somit begrenzt, da die Abrufhäufigkeiten gering sind. Und drittens kann in der 

Vorhaltung der Reserve konventionelle Erzeugung (die ja zur Bereitstellung negativer Regel-

energie eine gewisse Mindesterzeugung – oberhalb der technischen Mindestleistung der An-
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lagen – erbringen muss) verdrängt werden, so dass situationsbedingt insgesamt sogar eine 

höhere Einspeisung aus EE-Anlagen erzielt werden kann. 

Positive Regelenergie 

Positive Regelenergie kann dann erbracht werden, wenn eine Erzeugungsanlage unterhalb der 

momentan möglichen Maximaleinspeisung betrieben wird, so dass noch eine kurzfristige 

Einspeisungserhöhung möglich ist. 

Bei disponiblen EE-Anlagen besteht ein solches Potenzial vor allem dann, wenn die Leistung 

des Verstromungsaggregats in Bezug auf die verfügbare Primärenergie nicht auf maximale 

Volllaststundenzahl ausgelegt ist. Es ist davon auszugehen, dass dies künftig auf mehr und 

mehr Anlagen zutreffen wird, wenn – z. B. durch Einführung eines Marktprämienmodells 

(MPM) – Anreize zur bedarfsgerechten Verlagerung der Einspeisung gesetzt werden. Das 

MPM hat somit einen doppelten Effekt, indem es neben dem primären Zweck, die fahrplan-

mäßige Einspeisung stärker am Bedarf zu orientieren, auch Potenzial für die Bereitstellung 

positiver Regelenergie schafft. In Bezug auf diese EE-Anlagen entsteht dann durch die Vor-

haltung der Regelenergie kein ökologischer Nachteil, denn bei der dafür notwendigen Reduk-

tion der Einspeisung findet lediglich eine zeitliche Verlagerung der Verstromung statt. 

Bei nicht disponiblen EE-Anlagen bewirkt eine Vorhaltung positiver Regelenergie dagegen 

eine Reduktion des möglichen Energieertrags. Im Gegensatz zur negativen Regelenergie 

betrifft dies die weitaus überwiegende Zeit, in der kein Abruf der Regelenergie erfolgt. Somit 

wäre bei diesen Anlagen die Vorhaltung positiver Regelenergie mit einem ökologischen 

Nachteil verbunden. Aufgrund der Höhe der entgangenen Einspeisevergütung (oder alternati-

ver Vermarktungserlöse bei Direktvermarktung, ggf. in Verbindung mit MPM) wäre sie hier 

vermutlich auch ökonomisch unattraktiv.56

                                                 
56  Diese Ausführungen gelten zumindest kurz- und mittelfristig und damit für den hier relevanten Horizont. Bei 

hohem EE-Durchdringungsgrad kann auch ein Androsseln von dargebotsabhängigen Anlagen sinnvoll sein – 

nämlich dann, wenn in relevanten Zeiträumen des Jahres ohnehin nicht die gesamte mögliche EE-

Einspeisung abgenommen werden kann. 
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6.2.2 Potenzial zur Teilnahme an heutigen Regelenergiemärkten: Technische 

Kompatibilität mit Regelenergieprodukten 

An den Regelenergiemärkten beschaffen die ÜNB drei standardisierte Produkte: Primärregel-

reserve, Sekundärregelreserve und Minutenreserve.57

3

 Aufgrund der hohen Bedeutung der 

Regelenergie für die Sicherstellung eines stabilen Systembetriebs haben die ÜNB sogenannte 

Präqualifikationskriterien aufgestellt, deren Erfüllung potenzielle Marktteilnehmer zunächst 

nachweisen müssen, bevor sie Regelenergie anbieten können [ -5]. Derzeit bestehen Planun-

gen zur Anpassung einzelner Kriterien [2]. 

Disponible EE-Anlagen können – ggf. durch Poolung58 – die Präqualifikationskriterien 

grundsätzlich erfüllen, so dass ihnen aus technischer Sicht die entsprechenden Märkte offen-

stehen.59

Dargebotsabhängige EE-Anlagen erfüllen die Präqualifikationskriterien dagegen nicht. Ein 

Grund hierfür ist, dass zum letztmöglichen Zeitpunkt der Angebotsabgabe (nach Planung der 

  

                                                 
57  Primärregelreserve dient dazu, das Gleichgewicht zwischen Stromerzeugung und -verbrauch bei dessen 

Störung innerhalb weniger Sekunden wiederherzustellen [3]. Sie wird innerhalb des kontinentaleuropäischen 

Synchronverbunds solidarisch vorgehalten und durch Regler an den beteiligten Erzeugungseinheiten reali-

siert, die auf Frequenzabweichungen vom Sollwert (50 Hertz) automatisch und dezentral reagieren. 

 Zielsetzung der Sekundärregelung ist es, die Frequenz auf ihren Sollwert und die über die Verbundkuppellei-

tungen zwischen den Regelzonen ausgetauschten Übergabeleistungen auf die abgestimmten Sollwerte des 

Austauschprogramms zurückzuführen, so dass die aktivierte Primärregelleistung wieder als Reserve zur Ver-

fügung steht [4]. Die Sekundärregelung wird somit verursachergerecht in der für ein Bilanzungleichgewicht 

jeweils verantwortlichen Regelzone erbracht. Die Aktivierung erfolgt über einen zentralen Regler beim ÜNB, 

der über Fernwirkeinrichtungen automatisch die Erzeugung der beteiligten Erzeugungseinheiten steuert. 

 Minutenreserve wird mit mehreren Minuten Vorlauf manuell aktiviert (künftig ebenfalls automatisch, um 

größere Zahlen von Erbringern mit jeweils kleineren Leistungsanteilen händeln zu können) und dient zur 

Wiederherstellung des freien Sekundärregelbandes sowie zum Ausgleich von Bilanzungleichgewichten, die 

über die verfügbare Sekundärregelleistung hinausgehen [5]. 

58  Bei Primärregelreserve ist eine Poolung bisher nicht möglich, jedoch geplant [2]. 

59  Diese Aussage bezieht sich auf allgemeine technologiespezifische Aspekte; die technische Ausführung 

konkreter Anlagen, z. B. hinsichtlich Regelungstechnik, kann der Erbringung einzelner Reservearten den-

noch entgegenstehen. 
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BNetzA künftig bei Primärregelreserve 13 Tage und bei Sekundärregelreserve 12 Tage vor 

Ablauf des Lieferzeitraums, bei Minutenreserve am Vortag der Lieferung [2]) die Verfügbar-

keit der Einspeisung und damit deren potenzielle Reduktion nicht sicher genug ist. So ist z. B. 

für Sekundärregelreserve eine Verfügbarkeit je technischer Einheit von 95 % über den gesam-

ten Ausschreibungszeitraum von einer Woche erforderlich. Weitere Anforderungen an die 

Verfügbarkeit, die auch die Minutenreserve betreffen (z. B. 100 % Zeitverfügbarkeit), können 

ggf. durch Poolbildung erfüllt werden – jedoch nur dann, wenn ein gemischter Pool mit kon-

ventionellen Einheiten gebildet wird. 

Neben den technischen Bedingungen auf Anlagen- oder Poolebene beinhalten die 

Präqualifikationskriterien Anforderungen bzgl. der Bilanzkreiszugehörigkeit der Anlagen 

(alle Reservearten) und bzgl. der Infrastruktur zur Fahrplanabwicklung (Minutenreserve). 

Diese organisatorischen Anforderungen werden nur von EE-Anlagen in der Direktvermark-

tung erfüllt, nicht hingegen von denen in der festen Einspeisevergütung (FEV).60

6.2.3 Potenzial zur Teilnahme an heutigen Regelenergiemärkten: Rechtliche 

Zulässigkeit  

 

Ungeachtet der technischen Potenziale von EE-Anlagen und der Erfüllung der 

Präqualifikationsbedingungen ist zu klären, inwieweit die Möglichkeit zur Teilnahme an den 

Regelenergiemärkten rechtlich gegeben ist. Hierzu geben wir zunächst einen Überblick über 

die einschlägige Fachdiskussion und nehmen anschließend eine eigene Einschätzung vor. 

                                                 
60  Anlagen in der FEV reichen keinen Fahrplan ein und werden nicht, z. B. bei der Abrechnung von Aus-

gleichsenergie, an diesem gemessen, sondern sie speisen nach individuellen Erwägungen der Anlagenbetrei-

ber ein, und nur der summarische Erzeugungsbeitrag des gesamten EE-Anlagenkollektivs wird vom ÜNB im 

Rahmen der Leistungs-Frequenz-Regelung indirekt berücksichtigt. EE-Anlagen in der Direktvermarktung 

unterscheiden sich dagegen bzgl. der Bilanzierung und Abrechnung ggü. dem ÜNB nicht von anderen Erzeu-

gungsanlagen, d. h. sie werden in normalen Bilanzkreisen geführt, gemessen und abgerechnet, so dass z. B. 

auch ein Soll-Ist-Abgleich zur Überprüfung der Reserveerbringung für einen Anlagenpool mit EE-Anlagen in 

Direktvermarktung sich nicht von einem rein konventionellen Pool unterscheidet. 
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6.2.3.1 Überblick über die einschlägige Diskussion 

Die Zulässigkeit der Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen wird in der Fachlite-

ratur nur vereinzelt behandelt (insbesondere Schumacher61

A 

, ZUR 2009, 522, 527; 

Ehricke/Breuer, RdE 2010, 309, 311 ff.). Häufiger finden sich Äußerungen zur Problematik 

in Stellungnahmen zu laufenden Gesetzgebungs- oder Festlegungsverfahren sowie in Vorträ-

gen. Diese Quellen werden daher, soweit bekannt, in die Auswertung einbezogen. Anhang  

eine tabellarische Aufstellung der vertretenen Positionen. 

Die vorhandenen Äußerungen sind teilweise vorsichtig zu bewerten, da nicht immer ersicht-

lich ist, inwieweit sie auf einer genauen Analyse der Rechtslage beruhen. Des Weiteren wird 

häufig nicht deutlich zwischen der Vermarktung negativer und positiver Regelenergie sowie 

zwischen Fällen der Direktvermarktung und der festen Einspeisevergütung unterschieden. Ein 

erheblicher Teil der Äußerungen enthält pauschale Bewertungen ohne normspezifische Ar-

gumentation. Hierbei wird die Zulässigkeit der Vermarktung von Regelenergie für EE-

Anlagen in der Direktvermarktung ganz überwiegend bejaht, für Anlagen mit fester 

Einspeisevergütung teilweise aber auch verneint. 

Normspezifische Aussagen finden sich vor allem im Hinblick auf das Doppelvermarktungs-

verbot nach § 56 EEG. Die Vereinbarkeit der Regelenergievermarktung durch EE-Anlagen 

mit dem Doppelvermarktungsverbot wird vielfach als problematisch angesehen und eine 

Klarstellung gefordert. Teilweise wird die Vereinbarkeit im Falle der Vermarktung negativer 

Regelenergie auch ausdrücklich bejaht, im Falle der Vermarktung positiver Regelenergie 

vereinzelt ausdrücklich verneint. 

Unterschiedlich beurteilt wird die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit 

dem Einspeisevorrang Erneuerbarer Energien nach § 8 Abs. 1 EEG wie auch dessen zwin-

gender Charakter nach § 4 Abs. 2 EEG. Teilweise wird jedenfalls die Ausnahmeregelung des 

§ 8 Abs. 3 EEG für anwendbar gehalten, so dass kein Verstoß gegen den Einspeisevorrang 

vorliege. 

                                                 
61  Die Literaturnachweise der für die rechtliche Erörterung herangezogenen Quellen sind in Anhang B.2 zu 

finden. 
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Die Vermarktung negativer Regelenergie wird teilweise als vereinbar mit der Andienungs-

pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG angesehen, ohne dies auf Fälle der Direktvermarktung nach 

§ 17 EEG zu beschränken. Vereinzelt wird die Vermarktung positiver Regelenergie im Falle 

fester Einspeisevergütung als unzulässig beurteilt. 

Im Ergebnis nicht als Hinderungsgrund angesehen wird die bislang fehlende Wahrnehmung 

der Verordnungsermächtigung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6b) EEG, wonach zur verbesserten Inte-

gration des Stroms aus EE insbesondere die Voraussetzungen für die Teilnahme am Regel-

energiemarkt geregelt werden können.  

Teilweise wird eine Klarstellung gewünscht, dass die Möglichkeit von Maßnahmen des 

Einspeisemanagements nach § 11 EEG bzw. zur Wahrnehmung der Systemverantwortung 

nach § 13 Abs. 1 Nr. 1 oder Abs. 2, § 14 EnWG die Vermarktung negativer Regelenergie 

nicht ausschließt. Uneinheitlich beurteilt wird die Frage, ob Maßnahmen nach §§ 13 Abs. 1, 

14 Abs. 1 EnWG gegenüber Betreibern von EE-Anlagen nur nachrangig zum 

Einspeisemanagement nach § 11 EEG zulässig sind. 

6.2.3.2 Einschätzung der derzeitigen Rechtslage 

Vorbemerkungen: 

• Die rechtliche Zulässigkeit der Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt wird 

im Hinblick auf folgende Normkomplexe erörtert: Einspeisevorrang (§ 8 Abs. 1 und 3, § 4 

Abs. 2 EEG), Andienungspflicht und Direktvermarktung (§ 16 Abs. 4, § 17 EEG), Dop-

pelvermarktungsverbot (§ 56 Abs. 1 EEG), Verordnungsermächtigung (§ 64 Abs. 1 Nr. 6 

lit. b) EEG) und Verhältnis zu Abregelungsmaßnahmen nach § 11 Abs. 1 EEG, §§ 13, 14 

EnWG.  

• Untersucht werden sowohl die Erbringung negativer als auch positiver Regelenergie. 

Hinsichtlich negativer Regelenergie wird weiter danach unterschieden, ob noch verzichtba-

re konventionelle Erzeugung am Netz ist oder nur noch solche konventionellen „must-run-

Kraftwerke“, die aus Gründen der System- oder Netzsicherheit nicht verzichtbar sind. 

• In der Folge wird versucht, die aufgrund von Normzweck, Systematik und Materialien 

überzeugendste Auslegung darzustellen. Dabei sollen möglichst alle Problempunkte für die 

angestrebte Nutzung der Flexibilitätspotenziale der EE-Einspeisung identifiziert werden, 

um diese im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle beheben zu können. Der derzeitige 
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Regelungsgehalt der einschlägigen Rechtsnormen ist letztlich nicht eindeutig zu ermitteln. 

Dies zeigen auch die widersprüchlichen Ergebnisse der beiden bislang vorliegenden tiefer-

gehenden Darstellungen (Ehricke/Breuer, RdE 2010, 309, 311 ff.: Zulässigkeit; Schuma-

cher, ZUR 2009, 522, 527: Unzulässigkeit). Bei der BNetzA ist aktuell ein Missbrauchs-

verfahren hinsichtlich negativer Regelenergie anhängig, das gleichfalls den Klärungsbedarf 

deutlich macht (Az. BK6-10-233). 

A. Negative Regelenergie 

I. Verzichtbare konventionelle Erzeugung am Netz 

1. Verstoß gegen Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1 und 3 i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG 

 Die Vermarktung negativer Regelenergie durch Betreiber von EE-Anlagen (im Fol-

genden: Anlagenbetreiber) könnte gegen das grundlegende, auch europarechtlich (Art. 16 

Abs. 2 RL 2009/28/EG) begründete Prinzip des Einspeisevorrangs für EE verstoßen. Dann 

müsste der Anwendungsbereich des § 8 Abs. 1 EEG eröffnet, eine Abweichung nach § 4 Abs. 

2 EEG ausgeschlossen und schließlich auch die Ausnahme des § 8 Abs. 3 EEG nicht ein-

schlägig sein. 

 a) § 8 Abs. 1 EEG 

Gemäß § 8 Abs. 1 EEG sind Netzbetreiber vorbehaltlich des Einspeisemanagements nach 

§ 11 EEG und vorbehaltlich der Ausnahme nach § 8 Abs. 3 EEG verpflichtet, den gesamten 

angebotenen Strom aus EE unverzüglich vorrangig abzunehmen, zu übertragen und zu vertei-

len. Dieser Einspeisevorrang gilt sowohl bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergütung 

als auch im Falle der Direktvermarktung. Der Normzweck kann in der Steigerung der einge-

speisten Strommenge aus EE gesehen werden.  

 Sowohl für als auch gegen die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie 

mit dem Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG lassen sich gewichtige Argumente anführen, 

wobei die einschlägigen Ausführungen bislang ganz überwiegend von der Vereinbarkeit 

ausgehen. Für die Vereinbarkeit spricht insbesondere der Wortlaut des § 8 Abs. 1 EEG, der 

nur auf dem „gesamten angebotenen Strom“ aus EE abstellt und damit den Verzicht auf das 

Angebot von EE-Strom in Folge vertraglicher Vereinbarungen (Vermarktung negativer Re-

gelenergie) möglicherweise nicht erfasst. Demgegenüber sieht § 8 Abs. 3 EEG aber ausdrück-

lich vor, dass die Verpflichtungen nach § 8 Abs. 1 EEG nicht bestehen, soweit Anlagenbetrei-

ber und Netzbetreiber zur besseren Netzintegration der Anlage ausnahmsweise vertraglich 
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vereinbaren, vom Abnahmevorrang abzuweichen. Bei systematischer Auslegung erweisen 

sich daher Vereinbarungen über die Reduzierung der Einspeisung grundsätzlich als Abwei-

chung vom Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG. Damit würde der Einspeisevorrang nach 

§ 8 Abs. 1 EEG nicht (nur) an die tatsächlich angebotene EE-Strommenge anknüpfen, son-

dern an die „anbietbare“ Strommenge, auch wenn diese aufgrund vertraglicher Vereinbarung 

nicht oder nicht in vollem Umfang angeboten wird. 

 Ein solches Verständnis stünde jedenfalls bei kurzfristiger Betrachtung auch in Ein-

klang mit dem Normzweck, die eingespeiste Strommenge aus EE zu erhöhen. Die Aufnahme 

der besonderen Ausnahmevorschrift des § 8 Abs. 3 EEG legt zudem nahe, dass die Netzinteg-

ration der EE-Anlagen – also insbesondere auch Fragen der Regelenergiebereitstellung – vom 

Normzweck des § 8 Abs. 1 EEG nicht unmittelbar abgedeckt sind, sondern erst und nur über 

diese Sondervorschrift Berücksichtigung finden. Damit sprechen wichtige Gründe für die 

Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit § 8 Abs. 1 EEG.  

Dies gilt grundsätzlich auch im Falle der Direktvermarktung, da weder Wortlaut noch Syste-

matik, Normzweck oder Materialien eine Differenzierung vornehmen. Allerdings hätte es eine 

gewisse Logik, wenn der größeren wirtschaftlichen Eigenverantwortung des Anlagenbetrei-

bers im Falle der Direktvermarktung auch zusätzliche wirtschaftliche Chancen durch Ver-

marktung von Regelenergie entsprächen. Ein solches Ergebnis ließe sich jedoch nur auf die in 

§§ 17, 64 Abs. 1 Nr. 6a EEG zum Ausdruck kommende allgemeine Zielsetzung einer besse-

ren Marktintegration von EE stützen, so dass die rechtliche Tragfähigkeit einer solchen Diffe-

renzierung sehr begrenzt erscheint. 

 b) § 4 Abs. 2 EEG 

 Gemäß § 4 Abs. 2 EEG darf von § 8 Abs. 1 EEG unbeschadet des § 8 Abs. 3 EEG 

nicht zu Lasten des Anlagen- und/oder Netzbetreibers abgewichen werden. Der 

Einspeisevorrang ist insoweit zwingendes Recht. Überwiegend wird in der Vermarktung 

negativer Regelenergie weder eine Abweichung zu Lasten des Anlagenbetreibers noch des 

Netzbetreibers gesehen, da der Anlagenbetreiber eine höhere Vergütung erzielt, der Netzbe-

treiber aber Kosten einspart (geringerer Bedarf an negativer Regelenergie, geringere Kosten 

der zu beschaffenden Regelenergie). In der Tat sind beide Parteien damit im wirtschaftlichen 

Ergebnis besser gestellt, sofern nicht das Marktdesign (Zuschlag nach Leistungspreis, Abruf 

nach Arbeitspreis) bei einer Gesamtbetrachtung von Leistungs- und Arbeitspreis im Einzelfall 

die Kosten der Regelenergiebeschaffung erhöht. Allerdings genügt selbst die wirtschaftliche 
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Vorteilhaftigkeit nicht, um die Vereinbarkeit mit dem Abweichungsverbot des § 4 Abs. 2 

EEG festzustellen. 

 In der allgemeinen Literatur zu § 4 Abs. 2 EEG ist anerkannt, dass Einzelregelungen 

nicht zusammengefasst und auf ihre Gesamtwirkung hin überprüft werden dürfen.62 Ebenso 

werden Abweichungen im Rechtsverhältnis zwischen Anlagenbetreiber und Netzbetreiber in 

aller Regel als unvereinbar mit § 4 Abs. 2 EEG angesehen, da das Abweichen zu Gunsten 

einer Partei zu Lasten der anderen Partei gehe.63

 c) § 8 Abs. 3 EEG 

 Mit der Vermarktung negativer Regelenergie 

wird aber das Recht des Anlagenbetreibers zur vorrangigen Einspeisung seines EE-Stromes 

eingeschränkt. Eine Regelung „zu Gunsten“ des Anlagenbetreibers wäre nur gegeben, wenn 

dem Betreiber sogar weitergehender Netzzugang als nach den Vorschriften des EEG einge-

räumt würde. Die bloße wirtschaftliche Vorteilhaftigkeit eines Verzichts auf den 

Einspeisevorrang kann insoweit nicht genügen. Dieses Ergebnis entspricht bei systematischer 

Betrachtung auch dem Verständnis des Gesetzgebers, der in § 4 Abs. 2 EEG ausdrücklich 

eine Ausnahme für Vereinbarungen über eine Reduzierung der Einspeisung nach § 8 Abs. 3 

EEG aufgenommen hat, derartige Vereinbarungen also im Grundsatz als unvereinbar mit § 4 

Abs. 2 EEG ansieht, obwohl sie dem Anlagenbetreiber und dem Netzbetreiber wirtschaftliche 

Vorteile bringen. 

 Nach § 8 Abs. 3 EEG bestehen die Verpflichtungen nach § 8 Abs. 1 EEG nicht, soweit 

Anlagenbetreiber und Netzbetreiber zur besseren Netzintegration der Anlage ausnahmsweise 

vertraglich vereinbaren, vom Abnahmevorrang abzuweichen. Diese Vorschrift erfasst, wie die 

Gesetzesbegründungen zu § 8 Abs. 3 EEG 2009 und der Vorgängervorschrift des § 4 Abs. 1 

S. 3 EEG 2004 zeigen,64

                                                 
62 Vgl. nur Salje, EEG, 5. Aufl. 2009, § 4 Rn. 42; Ehricke in Frenz / Müggenborg, EEG, 2010, § 4 Rn. 42 

 insbesondere die Erbringung negativer Regelenergie. Die Vorschrift 

ist allerdings deutlich restriktiv gefasst („ausnahmsweise“) und stellt offenbar auf Einzelfall-

Vereinbarungen zwischen Netz- und Anlagenbetreiber ab. Eine generelle Teilnahme am 

Regelenergiemarkt ist dadurch nicht gedeckt. Auch die BNetzA lässt ein restriktives Ver-

63 Ehricke in Frenz / Müggenborg, EEG, 2010, § 4 Rn. 41; Oschmann in Danner / Theobald, Energierecht, Bd. 3, 

Stand Oktober 2010, VI B 1, § 4 EEG Rn. 28 f. 

64 BT-Dr. 16/8148 S. 44; BT-Dr. 15/2864 S. 32 f. 



114 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

ständnis des § 8 Abs. 3 EEG im Entwurf ihres Leitfadens zum Einspeisemanagement erken-

nen, wonach der Netzbetreiber unter Effizienzgesichtspunkten nur eine Vergütung unterhalb 

der festen Einspeisevergütung leisten dürfe, da die Bereitschaft zur Abregelung von EE-

Anlagen nur ein geringes Entgegenkommen darstelle, solange noch verzichtbare konventio-

nelle Erzeugung am Netz sei.65

Die restriktive Handhabung von Ausnahmen vom Einspeisevorrang im geltenden Recht hat 

der Verordnungsgeber (BNetzA) im Übrigen auch hinsichtlich Abregelungsvereinbarungen 

nach § 8 Abs. 4 Satz 3 AusglMechAV deutlich gemacht, indem diese nur nachrangig zu 

Abregelungsvereinbarungen mit konventionellen Stromerzeugern genutzt werden dürfen.  

 

 d) Ergebnis 

Im Ergebnis sprechen zahlreiche Argumente, insbesondere die gesetzliche Systematik des § 8 

Abs. 3 EEG im Verhältnis zu § 8 Abs. 1 EEG, für die Unvereinbarkeit der Vermarktung 

negativer Regelenergie mit der derzeitigen Ausgestaltung des Einspeisevorrangs als zwingen-

dem Recht. Die Gegenauffassung lässt sich am ehesten noch für den Fall der Direktvermark-

tung erwägen und wäre auch vom Ergebnis her logisch. Ergänzend ist festzustellen, dass aus 

praktischer Sicht zweifelhaft erscheint, ob ein Verstoß gegen den Einspeisevorrang je geltend 

gemacht werden würde, da jedenfalls im Regelfall aus wirtschaftlichen Gründen weder Netz- 

noch Anlagenbetreiber hieran ein Interesse haben. 

 

2. Kein Verstoß gegen die Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG 

 Nach § 16 Abs. 4 EEG sind Anlagenbetreiber, die die feste Einspeisevergütung gel-

tend machen, verpflichtet, ab diesem Zeitpunkt den gesamten in dieser Anlage erzeugten 

Strom in das Netz einzuspeisen und dem Netzbetreiber zur Verfügung zu stellen, wenn dem 

Grunde nach ein Vergütungsanspruch besteht und kein Sonderfall vorliegt (Eigenverbrauch 

oder Drittverbrauch im Arealnetz). Die Anforderungen an einen Wechsel von fester 

Einspeisevergütung zur Direktvermarktung und umgekehrt regelt § 17 EEG sehr restriktiv. 

Damit sollte ein „Rosinenpicken“ beim Verkauf des erzeugten Stromes verhindert werden. 

Zugleich sollten Netzbetreiber und EVU Planungssicherheit hinsichtlich der anfallenden EE-

                                                 
65 BNetzA, Leitfaden zum EEG-Einspeisemanagement, Konsultationsfassung v. 29.7.2010, Ziffer 1.2.3. 
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Strommengen erhalten.66

 Die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit der Andienungspflicht 

wird kaum behandelt. Dem Wortlaut nach ist ähnlich dem § 8 Abs. 1 EEG zweifelhaft, ob 

angesichts der Anknüpfung an den „in der Anlage erzeugten Strom“ auch die Nichterzeugung 

von Strom (negative Regelenergie) betroffen ist. Insoweit lässt sich fragen, ob an die in einem 

bestimmten Zeitraum „produzierbare“ EE-Strommenge angeknüpft werden muss. Doch ist die 

Relevanz des „erzeugten“ Stroms bei § 16 Abs. 4 EEG bereits deshalb deutlich größer als die 

Relevanz des tatsächlich „angebotenen“ Stroms nach § 8 Abs. 1 EEG, weil der Anwendungs-

bereich des § 16 Abs. 4 EEG von vornherein auf solche Strommengen beschränkt ist, für die 

grundsätzlich die feste Einspeisevergütung beansprucht werden kann. Zudem zielt der Norm-

zweck nicht auf die Steigerung der Einspeisung von EE-Strom, sondern auf die Vermeidung 

wirtschaftlicher Nachteile für die Netzbetreiber und die Allgemeinheit, die sich aus der an-

derweitigen Vermarktung von Strommengen ergeben. Bei der Vermarktung negativer Regel-

energie wird aber weder erzeugter Strom anderweitig vermarktet, noch erleiden Netzbetreiber 

oder Allgemeinheit in der Regel wirtschaftliche Nachteile. Im Gegenteil erzielt der Netzbe-

treiber einen wirtschaftlichen Vorteil, da er keine Verluste bei der Vermarktung des einge-

speisten EE-Stroms zu Preisen unterhalb der Einspeisevergütung erleidet, einen geringeren 

Bedarf an negativer Regelenergie hat und schließlich die benötigte Regelenergie zu einem 

günstigeren Preis beschaffen kann. Eine Steigerung der Kosten der Regelenergiebeschaffung 

kann sich nur im Einzelfall aufgrund des Marktdesigns (Zuschlag nach Leistungspreis, Abruf 

nach Arbeitspreis) bei einer Gesamtbetrachtung von Leistungs- und Arbeitspreis ergeben. 

 Der Normzweck des § 16 Abs. 4 EEG lässt sich daher dahingehend 

verstehen, dass wirtschaftliche Nachteile für die Netzbetreiber und letztlich die Allgemeinheit 

verhindert werden sollen. Die Andienungspflicht findet dabei nur auf EE-Strommengen An-

wendung, für die grundsätzlich die feste Einspeisevergütung beansprucht werden kann. 

 Im Ergebnis ist die Vermarktung negativer Regelenergie daher mit der Andienungs-

pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG vereinbar. Der Anlagenbetreiber ist aus dem Blickwinkel dieser 

Vorschrift also nicht auf die Direktvermarktung nach § 17 EEG beschränkt. 

 

                                                 
66 BT-Dr. 16/8148 S. 49. Nach Neuordnung des Ausgleichsmechanismus sind die EVU nicht mehr betroffen. 
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3. Verstoß gegen Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschließen 

 § 56 Abs. 1 EEG sieht vor, soweit hier relevant, dass Strom aus erneuerbaren Energien 

nicht mehrfach verkauft oder anderweitig überlassen werden darf. Dieses Doppelvermark-

tungsverbot gilt grundsätzlich sowohl bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergütung als 

auch bei Direktvermarktung.67

(1) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers aufgrund mehrfacher Entlohnung der positi-

ven Umwelteigenschaften von EE; 

 Die Gesetzesbegründung macht deutlich, dass hiermit be-

stimmte Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers und ggf. auch etwaige Verbrauchertäuschun-

gen unterbunden werden sollen, die genauen Grenzen sind jedoch unklar. Der Normzweck 

des § 56 Abs. 1 EEG könnte insbesondere in folgenden drei Richtungen verstanden werden: 

(2) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers, die zu einer Mehrbelastung der Verbraucher 

führen; 

(3) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers durch zusätzliche Vermarktungswege, da 

das System der festen Einspeisevergütung dem Anlagenbetreiber einen auskömmlichen Ertrag 

ermöglicht. 

Die Vermarktung negativer Regelenergie aus EE-Anlagen wird derzeit vor allem unter dem 

Aspekt des Doppelvermarktungsverbotes als problematisch angesehen, die Vereinbarkeit aber 

verbreitet bejaht.  

a) Argumente für die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG 

Für die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG gibt es gewichtige Argumente. Die Anknüpfung 

an den mehrfachen Verkauf oder die anderweitige Überlassung könnte auf einander wider-

sprechende Handlungen des Netzbetreibers hinweisen, die nicht gleichzeitig erfüllt werden 

können.68 In diese Richtung deuten auch die Hinweise auf die mehrfache Entlohnung positi-

ver Umwelteigenschaften und auf etwaige Verbrauchertäuschungen.69

                                                 
67 BT-Dr. 16/8148 S. 73. 

 Eine derartige Situati-

on tritt bei der Vermarktung negativer Regelenergie nicht ein.  

68 Vgl. auch allgemein Salje, EEG, 5. Aufl. 2009, § 56 Rn. 10: „Strombilanz-Unterdeckung“. 

69 BT-Dr. 16/8148 S. 73. 
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Aber auch wenn keine einander widersprechenden Handlungen verlangt werden, ist bereits 

fraglich, ob die Vermarktung negativer Regelenergie zu einer mehrfachen Vermarktung (Ver-

kauf oder anderweitige Überlassung) von EE-Strom führt. Hiergegen spricht insbesondere, 

dass bei Abruf negativer Regelenergie kein Strom produziert und auf Grundlage fester 

Einspeisevergütung oder durch Direktvermarktung veräußert wird. Soweit umgekehrt Strom 

produziert und vermarktet wird, könnte die Zahlung eines Leistungsentgeltes für die Bereit-

stellung negativer Regelenergie nicht als zusätzliche Vermarktung dieses Stroms angesehen 

werden, sondern als Entgelt für ein eigenständiges Produkt (negative Regelenergie). Soweit 

schließlich aufgrund vorhandener Speichermöglichkeiten (z.B. Biomasse) der 

Einspeisezeitpunkt verlagert wird, könnte der gezahlte Leistungs- und Arbeitspreis für die 

negative Regelenergie nicht als zusätzliche Vermarktung des (eingespeisten) Stroms angese-

hen werden, sondern wiederum als Entgelt für ein eigenständiges Produkt (negative Regel-

energie). 

Unter Normzweckgesichtspunkten verstößt die Vermarktung negativer Regelenergie auch 

nicht gegen die oben genannten Normzweckbestimmungen (1) und (2), da weder auf die 

positiven Umwelteigenschaften Bezug genommen wird noch ein Nachteil für die Verbraucher 

entsteht. Vielmehr ergibt sich, wie bereits ausgeführt, eine Entlastung der Verbraucher durch 

den Wegfall der Einspeisevergütung, die Ersparnis zusätzlicher Regelenergie und den günsti-

geren Preis der EE-Regelenergie gegenüber der sonst zu beschaffenden Regelenergie aus 

konventionellen Energieträgern.  

b) Argumente gegen die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG 

Andererseits lässt sich ein Widerspruch zum Doppelvermarktungsverbot aber nicht eindeutig 

ausschließen. Der Wortlaut ließe sich möglicherweise im Sinne eines Verbots der mehrfachen 

Vermarktung einer bestimmten Strommenge verstehen. Danach könnte ausreichen, wenn eine 

bestimmte Strommenge erzeugt und vergütet worden ist, dieselbe Strommenge zugleich aber 

auch als negative Regelenergie angeboten und insoweit zumindest mit einem Leistungsentgelt 

entgolten worden ist. Besonders deutlich wird dies, wenn mangels Abrufes negativer Regel-

energie die gesamte mögliche Strommenge erzeugt und vergütet worden ist, daneben aber 

auch ein Leistungsentgelt für die Bereitstellung negativer Regelenergie vereinnahmt wurde. 

Bei zeitlicher Verlagerung der Einspeisung (etwa bei Biogasanlagen) kann sogar Leistungs- 

und Arbeitsentgelt für abgerufene negative Regelenergie erzielt werden und zugleich die 

Vergütung für den später eingespeisten EE-Strom. Eine solche Auslegung des § 56 Abs. 1 
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EEG stünde in Einklang (nur) mit der oben genannten Normzweckbestimmung (3), da der 

Anlagenbetreiber über die – auskömmliche – feste Einspeisevergütung bzw. den vereinbarten 

Direktvermarktungspreis hinaus zusätzliche Einnahmen erzielt. 

Gegen die Anwendbarkeit des § 56 Abs. 1 EEG könnte aus systematischer Sicht allerdings 

sprechen, dass der Gesetzgeber – anders als bei § 8 Abs. 1, Abs. 3 EEG und § 4 Abs. 2 EEG – 

keine ausdrückliche Ausnahme für Vereinbarungen über eine Einspeisereduzierung nach § 8 

Abs. 3 EEG vorgesehen hat. Damit hat er derartige Vereinbarungen möglicherweise nicht als 

Verstoß gegen das Doppelvermarktungsverbot angesehen, was entsprechend auch für die 

Vermarktung negativer Regelenergie gelten könnte. Das Fehlen einer derartigen Regelung ist 

mangels anderer Hinweise aber weniger aussagekräftig als die positiven Regelungen in § 4 

Abs. 2 und § 8 EEG, da nicht deutlich wird, ob sich der Gesetzgeber des Problems bewusst 

war. 

Das Doppelvermarktungsverbot des § 56 Abs. 1 EEG gilt grundsätzlich sowohl bei Inan-

spruchnahme der festen Einspeisevergütung als auch bei Direktvermarktung gemäß § 17 

EEG. Allerdings passt das Normzweckverständnis (3) im Falle der Direktvermarktung nicht 

in gleicher Weise. Der Anlagenbetreiber unterliegt hier einem gewissen Risiko, dass er keine 

Vergütung in Höhe der – als auskömmlich angesehenen – festen Einspeisevergütung erzielt. 

Diesem wirtschaftlichen Risiko des Anlagenbetreibers könnte es entsprechen, dass er auch die 

wirtschaftlichen Chancen der Vermarktung negativer Regelenergie wahrnehmen darf. Für 

eine solche Auslegung böte das Normzweckverständnis (3) insoweit einen Anknüpfungs-

punkt, als die Gesetzesbegründung ausdrücklich auf die auskömmliche Höhe der festen 

Einspeisevergütung verweist, die Anwendbarkeit des Doppelvermarktungsverbotes auf Fälle 

der Direktvermarktung aber nur mit der Gefahr einer Verbrauchertäuschung begründet. Eine 

deutliche Aussage lässt sich insoweit aber nicht treffen. 

c) Ergebnis 

Im Ergebnis sprechen zwar gute Gründe für die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer 

Regelenergie mit dem Doppelvermarktungsverbot. Doch lässt sich ein Verstoß nicht eindeutig 

ausschließen. Dies gilt insbesondere bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergütung, 

weniger in Fällen der Direktvermarktung. 
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4. Verordnungsermächtigung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG 

Gemäß § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG ist die Bundesregierung ermächtigt, die Voraussetzun-

gen für die Teilnahme am Regelenergiemarkt im Verordnungswege zu regeln. Hieraus lässt 

sich keine eindeutige Aussage entnehmen, ob eine derartige Rechtsverordnung zwingende 

Voraussetzung für die Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt ist oder ob eine 

solche Rechtsverordnung lediglich zur Präzisierung und ggf. Vereinfachung der Vorausset-

zungen erforderlich ist. Im Ergebnis kann § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG keine eindeutige 

Aussage für oder gegen die Zulässigkeit der Teilnahme am Regelenergiemarkt entnommen 

werden. 

II. Keine verzichtbare konventionelle Erzeugung am Netz 

1. § 11 Abs. 1 EEG 

§ 11 Abs. 1 EEG regelt das sog. Einspeisemanagement, wenn die Netzkapazität im jeweiligen 

Netzbereich durch Strom aus EE-Anlagen (bzw. KWK oder Grubengas) überlastet wäre. Eine 

Regelung der Einspeisung nach § 11 Abs. 1 EEG hat gemäß § 11 Abs. 2 EEG Vorrang ge-

genüber Maßnahmen im Rahmen der Systemverantwortung nach § 13 Abs. 1, 14 Abs. 1 

EnWG.70

6.1.2

 Aus diesem Grunde darf negative Regelenergie aus EE-Anlagen nicht in Anspruch 

genommen werden, um eine Überlastung der Netzkapazität zu verhindern (vgl. hierzu auch 

die diesbezügliche Abgrenzung in Abschnitt ). 

 

2. Kein Konflikt mit dem Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1 EEG 

Da definitionsgemäß in der hier untersuchten Fallgestaltung keine verzichtbare konventionelle 

Erzeugung am Netz ist, beeinträchtigt die Erbringung negativer Regelenergie nicht den 

Einspeisevorrang gegenüber konventioneller Erzeugung. Hierbei wird davon ausgegangen, 

                                                 
70 BT-Dr. 16/8148 S. 47; Salje, EEG, 5. Aufl. 2010, § 11 Rn. 35 f.; Ehricke in Frenz / Müggenborg, EEG, 2010, 

§ 11 Rn. 27. Von einem gesetzgeberischen Versehen gehen dagegen aus: Schumacher, ZUR 2009, 522, 527; 

Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl. 2010, § 13 Rn. 18b. 
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dass dies auch bei einer etwaigen Resteinspeisung aus konventioneller Erzeugung gilt, die aus 

Gründen der System- oder Netzsicherheit nicht verzichtbar ist.71

3. Kein Verstoß gegen die Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG 

 

Aus den oben (I. 2.) bereits dargestellten Gründen ist die Erbringung negativer Regelenergie 

nicht als Verstoß gegen die Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG anzusehen.  

4. Konflikt mit dem Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschließen 

Aus den oben (I. 3.) genannten Gründen lässt sich ein Verstoß gegen das Doppelvermark-

tungsverbot bei Erbringung negativer Regelenergie insbesondere bei Inanspruchnahme der 

festen Einspeisevergütung nicht eindeutig ausschließen. 

B. Positive Regelenergie 

Betrachtet werden im Folgenden vor allem die Fallgestaltungen, in denen der Zeitpunkt der 

Stromerzeugung beeinflusst werden kann (insbesondere Biomasseanlagen). Aus wirtschaftli-

chen Gründen vermutlich kaum relevant sind Fallgestaltungen, in denen dargebotsabhängige 

EE-Anlagen gedrosselt betrieben werden, um im Bedarfsfall positive Regelenergie bereitstel-

len zu können (vgl. Abschnitt 6.2.1). 

1. Kein Verstoß gegen Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1, 3 i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG 

Ein Verstoß der Vermarktung positiver Regelenergie gegen den Einspeisevorrang nach 

§ 8 Abs. 1 EEG ist nicht erkennbar, wenn lediglich der Zeitpunkt der Stromeinspeisung verla-

gert wird. Ein Verzicht auf die Einspeisung bestimmter Strommengen ist hiermit nicht ver-

bunden.  

Selbst wenn die EE-Anlage gedrosselt betrieben werden sollte, ist ein Verstoß gegen den 

Einspeisevorrang nicht anzunehmen. Zwar werden auch in diesem Falle bestimmte 

„anbietbare“ Strommengen nicht angeboten und nicht erzeugt. Doch ist davon auszugehen, 

dass die Regelung zum Einspeisevorrang zwar möglicherweise Einschränkungen der üblichen 

Stromerzeugung erfasst, nicht aber die generelle Fahrweise von EE-Anlagen in der Weise 

                                                 
71 Vgl. BNetzA, Leitfaden zum EEG-Einspeisemanagement, Konsultationsfassung v. 29.7.2010, Ziffer 1.2.2; in 

diesem Sinn auch Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl. 2010, § 13 Rn. 18b; a.A. offen-

bar Altrock / Herrmann, ZNER 2010, 350, 353, 357. 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  121 

regeln soll, dass stets die technisch maximal mögliche Erzeugung geleistet werden soll. Auch 

die im Falle negativer Regelenergie wesentliche systematische Betrachtung des Verhältnisses 

zu § 8 Abs. 3 EEG gibt keine Hinweise auf die Unvereinbarkeit mit § 8 Abs. 1 EEG. 

Im Ergebnis begründet die Vermarktung positiver Regelenergie keinen Verstoß gegen den 

Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG. 

2. Verstoß gegen Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG 

Die Vorschrift soll nach ihrer Entstehungsgeschichte vor allem ein Rosinenpicken beim Ver-

kauf des erzeugten Stromes verhindern. Dementsprechend ist der Anlagenbetreiber verpflich-

tet, den gesamten in seiner Anlage erzeugten Strom, für den dem Grunde nach ein Vergü-

tungsanspruch nach EEG besteht, einzuspeisen und dem Netzbetreiber zur Verfügung zu 

stellen. Vermarktet der Anlagenbetreiber einen Teil des von ihm erzeugten Stromes hingegen 

als positive Regelenergie, so wird dieser gerade nicht dem Netzbetreiber zur Verfügung ge-

stellt, was der Andienungspflicht widerspricht. Es bestehen auch keine Anhaltspunkte, dass 

der Anwendungsbereich des § 16 Abs. 4 EEG auf die „gewöhnliche“ börsliche oder außer-

börsliche Stromvermarktung beschränkt wäre und die Vermarktung als positive Regelenergie 

nicht erfassen würde. Dies gilt umso mehr, als sich Kurzfristhandel und Minutenreserve sehr 

nahe kommen können. 

Fraglich erscheint allerdings, ob dieses Ergebnis mit dem Normzweck in Einklang steht, der 

auf die Verhinderung wirtschaftlicher Nachteile für den Netzbetreiber und die Allgemeinheit 

durch eine gesonderte Vermarktung besonders wertvoller Strommengen gerichtet ist. Ein 

wirtschaftlicher Nachteil ist jedenfalls dann anzunehmen, wenn der Anlagenbetreiber den 

nunmehr als positive Regelenergie vermarkteten Strom andernfalls als EE-Strom zu der im 

Verhältnis geringeren EEG-Vergütung eingespeist hätte. Lässt sich dies hingegen nicht fest-

stellen, weil der Anlagenbetreiber den Strom sonst zu einem anderen Zeitpunkt erzeugt hätte, 

zu dem positive Regelenergie nicht benötigt wurde, so ist ein Verstoß gegen die Andienungs-

pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG nicht mit gleicher Eindeutigkeit gegeben. Allerdings ergeben 

sich auch in diesem Falle insoweit Nachteile, als die erhöhten Einnahmen durch die Vermark-

tung besonders wertvoller Strommengen nicht den mit der Vermarktung des EE-Stroms belas-

teten Netzbetreibern und der Allgemeinheit zu Gute kommen, sondern dem Anlagenbetreiber, 

obwohl die „auskömmliche“ Höhe der festen Einspeisevergütung eine erhöhte Vergütung für 

den Anlagenbetreiber nicht erfordert. Nach einem solchen Verständnis sieht das derzeitige 
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System der festen Einspeisevergütung eben keine wirtschaftlichen Anreize für eine bedarfsge-

rechte Stromerzeugung aus EE vor. 

Dieses Ergebnis erscheint allerdings nicht vollständig überzeugend, weil andererseits keine 

Möglichkeit vorgesehen ist, den Anlagenbetreiber zu einer bedarfsgerechten Einspeisung zu 

bewegen und das Ergebnis bei einer Einspeisung zu einem anderen Zeitpunkt für Netzbetrei-

ber und Allgemeinheit noch nachteiliger wäre als die Vermarktung durch den Anlagenbetrei-

ber als positive Regelenergie. 

Im Ergebnis spricht viel für die Unvereinbarkeit der Vermarktung positiver Regelenergie mit 

der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. In diesem Fall ist sie nur bei Übergang zur 

Direktvermarktung nach § 17 EEG zulässig. 

3. Verstoß gegen das Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschließen 

Wie bereits oben zur negativen Regelenergie ausgeführt, lässt sich ein Verstoß gegen das 

Doppelvermarktungsverbot nur unter bestimmten Annahmen begründen. Insbesondere muss 

der Normzweck wie oben (3) angegeben bestimmt werden. Die Unvereinbarkeit mit dem 

Doppelvermarktungsverbot könnte dann angenommen werden, wenn der Anlagenbetreiber 

ein Leistungsentgelt für die Bereitstellung positiver Regelenergie erhielt, die Regelenergie 

aber nicht abgerufen wird und stattdessen später die feste Einspeisevergütung vereinnahmt 

werden kann. 

Sollte die EE-Anlage hingegen gedrosselt betrieben werden, so scheidet ein Verstoß gegen 

das Doppelvermarktungsverbot aus. Bei Nichtabruf der positiven Regelenergie wird eine 

Vergütung für EE-Strom insoweit nicht erzielt. Bei Abruf der positiven Regelenergie wird 

diese lediglich als Regelenergie vergütet, nicht aber zusätzlich als eingespeister EE-Strom. 

Im Ergebnis sprechen zwar gute Gründe für die Vereinbarkeit der Vermarktung positiver 

Regelenergie mit dem Doppelvermarktungsverbot. Doch lässt sich ein Verstoß nicht eindeutig 

ausschließen, wenn der Anlagenbetreiber den Zeitpunkt der Erzeugung von EE-Strom beein-

flussen kann. Dies gilt insbesondere bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergütung, 

weniger in Fällen der Direktvermarktung. 

4. Keine Unvereinbarkeit mit den Abregelungsmöglichkeiten nach § 11 Abs. 1 EEG bzw. 

§§ 13 Abs. 1, Abs. 2, 14 Abs. 1 EnWG 

Die Erbringung positiver Regelenergie durch EE-Anlagen wird teilweise deshalb in Frage 

gestellt, weil aufgrund der bestehenden Abregelungsmöglichkeiten eine zuverlässige Bereit-
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stellung positiver Regelenergie nicht möglich sei. Soweit die Präqualifikationsanforderungen 

erfüllt sind (insbesondere bei dargebotsabhängigen EE-Anlagen problematisch), sollte dies 

der Erbringung positiver Regelenergie aber nicht entgegenstehen. Ebenso wie die Bundes-

netzagentur für konventionelle Erzeugungsanlagen festgestellt hat, muss die Abstimmung 

zwischen etwaigen Abregelungsmöglichkeiten einerseits und der Inanspruchnahme positiver 

Regelenergie andererseits vielmehr durch geeignete Maßnahmen des Netzbetreibers sicherge-

stellt werden.72

Im Ergebnis wird die Vermarktung positiver Regelenergie nicht dadurch ausgeschlossen, dass 

EE-Anlagen unter bestimmten Voraussetzungen geregelt werden können. 

  

6.2.4 Zwischenfazit 

Disponible EE-Anlagen weisen Potenzial sowohl für positive als auch negative Regelenergie 

auf, dessen Nutzung nicht mit ökologischen Nachteilen verbunden ist. Zudem sind sie – ggf. 

durch Poolung – grundsätzlich kompatibel zu den Präqualifikationskriterien für die Regel-

energiemärkte. 

Dargebotsabhängige EE-Anlagen weisen ein Potenzial für negative Regelenergie auf, dessen 

Nutzung ebenfalls keine ökologischen Nachteile (sondern ggf. sogar Vorteile) birgt. Sie sind 

jedoch insbesondere wegen ihrer unsicheren Verfügbarkeit inkompatibel zu den Produkten 

der heutigen Regelenergiemärkte. Aufgrund des hohen und weiter zunehmenden Anteils der 

dargebotsabhängigen Anlagen an der gesamten EE-Erzeugung sowie angesichts der Tatsache, 

dass gerade die Vorhaltung negativer Regelenergie durch konventionelle Anlagen zunehmend 

kritisch – und damit teurer – wird, sollte das technische Potenzial auch dieser Anlagen nutzbar 

gemacht werden. 

Es erscheint zunächst naheliegend, hierzu eine Veränderung der 

Präqualifikationsbedingungen in Betracht zu ziehen. Allerdings erscheinen diese Bedingun-

gen bzw. deren einer Teilnahme von dargebotsabhängigen EE-Anlagen entgegenstehende 

Aspekte (hier insbesondere die Anforderungen an die Verfügbarkeit) im Hinblick auf Rolle 

der Regelleistung zur Wahrung der Systemsicherheit durchaus als gerechtfertigt. Unter Be-

                                                 
72 BNetzA v. 17.12.2009, Az. BK6-09-002. 
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rücksichtigung des Betrachtungshorizonts der vorliegenden Studie sind Änderungen der 

Präqualifikationskriterien somit hier nicht Gegenstand.73

Ungeachtet technischer Aspekte ist aus juristischer Sicht eine Teilnahme von EE-Anlagen an 

den bestehenden Regelenergiemärkten nicht sicher zulässig. 

  

Um die Potenziale der EE-Anlagen für die Sicherstellung der Systembilanz künftig nutzen zu 

können, sind somit weitergehende Überlegungen erforderlich. Gegenstand der nachfolgenden 

Betrachtungen sind folgende Aspekte: 

• Soweit EE-Anlagen die technischen Voraussetzungen (gem. 

Präqualifikationsbedingungen und Marktregeln) erfüllen, sollten sie an den Regelenergie-

märkten teilnehmen dürfen. 

• Da ein großer Teil der EE-Anlagen die Präqualifikationsbedingungen jedoch nicht erfüllt, 

sollte die Flexibilität der Anlagen aber auch unabhängig von bestehenden Regelenergie-

produkten genutzt werden können. Allgemein bietet es sich an, den Intraday-Zeitbereich 

(also die Zeitspanne zwischen Gate Closure des Day-ahead-Markts und Abruf der Minu-

tenreserve) stärker für die Gewährleistung der Systembilanz zu nutzen, denn mit zuneh-

mender Nähe zum Betriebszeitpunkt kann die Einspeise- und Verbrauchssituation (und 

hier insbesondere die Höhe der dargebotsabhängigen Erzeugung) deutlich besser prognos-

tiziert werden, ohne dass an das Ausbalancieren strikte Zeitanforderungen wie bei den 

standardisierten Regelenergieprodukten bestehen. 

• Es sind notwendige Anpassungen des Rechtsrahmens abzuleiten, um die technisch-

wirtschaftlich und ökologisch sinnvolle Nutzung von Flexibilitäten der EE-Anlagen rechts-

sicher zuzulassen. Dabei ist zu berücksichtigen, dass bzgl. einer Teilnahme an Märkten au-

ßerhalb der derzeitigen Regelenergiemärkte – insbesondere bei Verzicht auf die Vergütung 

von Leistungspreisen für Reservevorhaltung – möglicherweise ohnehin geringere juristi-

sche Hürden vorliegen. 

                                                 
73  Langfristig ist eine Diskussion über die Anpassung von Produktdefinitionen und Präqualifikationskriterien 

der Regelenergiemärkte dagegen erforderlich, wenn bei sehr hohen EE-Anteilen eine Erbringung der Regel-

energie durch EE-Anlagen mehr und mehr zwingend wird. 
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6.3 Optionen zur Nutzung von EE-Anlagen für die Gewährleistung der 

Systembilanz 

6.3.1 Grundidee und Annahmen 

Marktprämienmodell 

In Abstimmung mit dem Auftraggeber gehen wir im Folgenden davon aus,  

• dass zur Marktintegration der EE-Erzeugung ein MPM eingeführt wird, das dazu führt, 

dass erheblich mehr EE-Anlagen als bisher in die Direktvermarktung wechseln werden; 

• dass das MPM allen, also auch dargebotsabhängigen EE-Anlagen offen stehen wird; und 

• dass bei der Parametrierung des MPM grundsätzlich eine hohe Teilnahmequote angestrebt 

wird, wobei Mitnahmeeffekte soweit wie möglich ausgeschlossen werden. 

Konzentration auf Anlagen in der Direktvermarktung 

Eine Grundidee der nachfolgenden Überlegungen besteht darin, rein arbeitspreisbasierte 

Märkte für die Bereitstellung von Flexibilität durch EE-Anlagen zu erschließen, die von den 

ÜNB ergänzend zu den Regelenergiemärkten genutzt werden können. Aufgrund der o. g. 

Annahmen kann davon ausgegangen werden, dass das Potenzial bereits dann weitgehend 

erschlossen wird, wenn hierbei nur Anlagen in der Direktvermarktung berücksichtigt wer-

den.74

• Die Wechselbereitschaft ins MPM wird erhöht, indem nur dort Zusatzerlöse durch Ver-

marktung von Flexibilität ermöglicht werden. Gleichzeitig würde dies keine nennenswerte 

Einschränkung aus Systemsicht bedeuten, wenn ohnehin eine möglichst hohe Teilnahme-

quote am MPM bei gleichzeitiger Minimierung von Mitnahmeeffekten erzielt werden soll. 

 Dies hat zusätzlich folgende Vorteile: 

                                                 
74  Die Öffnung des MPM für alle EE-Anlagen und die angestrebte hohe Teilnahmequote zielen darauf ab, dass 

das MPM zwar juristisch eine optionale Alternative zur FEV darstellen, aber faktisch so attraktiv sein wird, 

dass der Großteil der EE-Anlagen aus wirtschaftlichen Erwägungen ins MPM und damit in die Direktver-

marktung wechseln wird. 
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• Die Auswahlentscheidung für die ÜNB (Abwägung zwischen optionalen Beschaffungs-

märkten für Flexibilität) wird begrenzt und damit einfacher regulierbar. 

• Der administrative Aufwand wird begrenzt, weil eine Umsetzung auf bestehenden Märk-

ten aufbaut. Hierauf sowie auf weitere Ausgestaltungsfragen gehen wir im folgenden Ab-

schnitt näher ein. 

Darüber hinaus sollte die Teilnahme an bestehenden Regelenergiemärkten

• Die technischen Voraussetzungen werden insbesondere von disponiblen EE-Anlagen 

erfüllt, für die das MPM aufgrund der Erlösvorteile durch bedarfsgerechte Einspeisung oh-

nehin attraktiv sein wird [

 grundsätzlich für 

EE-Anlagen möglich sein, die die technischen Voraussetzungen erfüllen. Dabei erscheint es 

aus drei Gründen sowohl notwendig als auch hinreichend, dies ebenfalls nur für EE-Anlagen 

in der Direktvermarktung sicherzustellen: 

1].  

• Zudem entsteht durch die Beschränkung auf die Direktvermarktung wiederum ein im 

Hinblick auf die Marktintegration erwünschter weiterer Anreiz zum Wechsel ins MPM.  

• Schließlich wird hierdurch eine Verzerrung der Regelenergiemärkte vermieden, die da-

durch entstünde, dass EE-Betreiber in der FEV eine vorteilhaftere wirtschaftliche Aus-

gangslage haben: Während für im Markt stehende Erzeugungsanlagen (gleich ob konventi-

onell oder EE-basiert) der Leistungspreis das mit der Regelleistungsvorhaltung verbundene 

Risiko einer nicht auskömmlichen Vergütung am Fahrplanmarkt ausgleichen soll, besteht 

für EE-Anlagen in der FEV ein solches Risiko gar nicht, so dass insoweit unterschiedliche 

Voraussetzungen für das Bietverhalten bzgl. der Leistungspreise bestehen. 

Da es sich um bestehende Märkte handelt, wirft die Teilnahme an den Regelenergiemärkten 

keine Fragen des Marktdesigns auf, erfordert jedoch juristische Klarstellungen und wird daher 

im diesbezüglichen Abschnitt 6.3.3 mit aufgegriffen. 

Die oben dargestellten Vorteile einer ausschließlichen Erbringung von Flexibilität durch EE-

Anlagen in Direktvermarktung (inkl. MPM) basieren, wie erwähnt, auf der Annahme einer 

hohen Teilnahmequote am MPM. Diese kann über die Höhe der gewährten Bonuszahlungen 

stark beeinflusst werden. Dabei gilt es zu beachten, dass einerseits zu hohe Bonuszahlungen 

im Vergleich zu einem System mit ausschließlicher FEV die Förderkosten für EE erhöhen, 

andererseits bei zu geringen Bonuszahlungen eine hohe Teilnahmequote am MPM und somit 

– ohne die Möglichkeit der Teilnahme am Regelenergiemarkt innerhalb der FEV – die mög-
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lichst vollständige Nutzung des EE-Potenzials für den Regelenergiemarkt verfehlt wird. Einer 

ausgewogenen – ggf. geeignet zu flexibilisierenden – Festlegung der Bonuszahlungen kommt 

daher eine herausragende Bedeutung zu bei der Frage, inwieweit das Flexibilitätspotenzial der 

EE-Anlagen innerhalb des MPM wirtschaftlich effizient gehoben werden kann.  

Eine abschließende quantitative Bewertung der Vor- und Nachteile wurde im Rahmen dieses 

Gutachtens nicht vorgenommen. Im Folgenden wird, wie bereits oben ausgeführt, davon 

ausgegangen, dass eine hohe Teilnahmequote am geplanten MPM durch geeignete Paramet-

rierung erreicht werden kann und soll. 

6.3.2 Teilnahme an bestehenden Kurzfristmärkten für EE-Anlagen in der 

Direktvermarktung 

Vorüberlegungen 

EE-Anlagen in der Direktvermarktung werden bilanz- und regelungstechnisch wie konventio-

nelle Kraftwerke behandelt. Dies gilt auch für das MPM, denn dieses ändert zwar gegenüber 

der „reinen“ Direktvermarktung die Erlösposition der Betreiber, nicht aber die Einbindung der 

Anlagen in die Marktprozesse. Folglich können diese Anlagen entsprechend ihrer technischen 

Möglichkeiten an bestehenden Märkten agieren.  

Spezielle Flexibilitätsmärkte sind hier also nicht erforderlich, sondern EE-Anlagen können 

durch Wechsel in die Direktvermarktung (inkl. MPM) ihre Flexibilität gleichberechtigt mit 

konventionellen Anlagen über existierende Märkte (Intradaymarkt und Regelenergiemarkt) 

anbieten. Dies ist auch deshalb zweckmäßig, weil bei steigendem Anteil der direkt vermarkte-

ten EE-Anlagen auch auf der Nachfrageseite für Flexibilität eine Differenzierung eintritt, so 

dass nicht mehr vorrangig die ÜNB (EE-bedingte) Flexibilität benötigen: Wenn z. B. die EE-

Einspeisung größer ist als die zuvor erstellten Prognosen, müssen sowohl die ÜNB (für die 

durch sie vermarkteten Anlagen in der FEV) als auch die Bilanzkreisverantwortlichen mit 

hohem EE-Direktvermarktungs-Anteil ein Stromüberangebot absetzen. 

Regelenergiemarkt 

Für disponible EE-Anlagen ist, wie oben ausgeführt, aus technischer Sicht eine Teilnahme am 

Regelenergiemarkt (Minutenreserve und Sekundärregelreserve mit Leistungs- und Arbeits-
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preis, ggf. auch Primärregelreserve mit Leistungspreis) grundsätzlich technisch möglich. Bei 

Anlagen in der Direktvermarktung sind zudem auch die organisatorischen Anforderungen 

(Bilanzkreiszugehörigkeit und Fahrplanabwicklung) erfüllbar. Die angestrebten Änderungen 

der Ausschreibungsbedingungen [2], beispielsweise hinsichtlich der Mindestgebotsgrößen, 

fördern zudem die Teilnahme kleinerer Einheiten. Die angestrebte Verkürzung der Zeitblöcke 

für die Primär- und Sekundärleistungsvorhaltung reduziert ebenfalls das Risiko und damit die 

Kosten einer Teilnahme an diesen Märkten. Eine Teilnahme dezentraler EE-Anlagen wird 

dadurch gefördert. 

Intradaymarkt 

Der Intradaymarkt ist rein arbeitspreisbasiert, d. h. er bietet weder eine Vergütung für noch 

stellt er Anforderungen an die Vorhaltung von Leistung über bestimmte Zeiträume. Er steht 

damit disponiblen EE-Anlagen in positiver und negativer Richtung und allen anderen, insbe-

sondere dargebotsabhängigen, EE-Anlagen wenigstens in negativer Richtung offen. 

Aus Systemsicht würde die stärkere Verwendung des Intradaymarkts zur Sicherstellung der 

Systembilanz zweierlei Nutzen stiften: 

• Die Verbreiterung der Angebotsseite durch EE-Anlagen würde zu Kostensenkungen 

führen, die sich darin niederschlügen, dass die benötigte Regelenergie am Intradaymarkt 

zeitweise zu einem niedrigeren Arbeitspreis als dem für Minutenreserve abgerufen wür-

de.75

                                                 
75  Die Wirkungen auf die Preisbildung sind im Detail recht komplex und daher schwer vorhersagbar. Zum 

einen bestünde für einen Teil, aber nicht für alle Anbieter die Option, entweder an der vortägigen Minutenre-

serveausschreibung oder am Intradaymarkt teilzunehmen, woraus eine Tendenz zur Preiskonvergenz der bei-

den Märkte entstünde. Gleichzeitig bestünden aber weiterhin erhebliche Unterschiede zwischen ihnen, einer-

seits hinsichtlich der Preisbildung (Zahlung von Gebotspreisen beim Minutenreserveabruf vs. Markträu-

mungspreis am Intradaymarkt, Leistungspreis nur am Reservemarkt) und andererseits hinsichtlich der Teil-

nehmer sowohl auf Angebots- als auch Nachfrageseite. Für die ökonomische Effizienz ist jedoch die Kosten-

senkung maßgeblich, die durch die Verbreiterung des Angebots zu erwarten ist. 

 Dies gilt auch dann, wenn die ausgeschriebene Menge an Regelleistung zunächst 

konstant bliebe. 
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• Basierend auf Erfahrungen mit der Liquiditätsentwicklung am Intradaymarkt wäre in 

einem zweiten Schritt ggf. ein zusätzlicher Nutzen durch eine Reduktion der vorzuhalten-

den und über Leistungspreise vergüteten Regelleistung zu erzielen. Hierzu wäre zu analy-

sieren, inwieweit die Zunahme der Direktvermarktung von EE-Einspeisung die Liquidität 

des Intradaymarkts verbessert und wie die Liquidität mit dargebotsbedingten Schwankun-

gen des tatsächlichen Reservebedarfs korreliert. 

Nutzen und Liquidität des Intradaymarkts hängen freilich nicht allein von der Angebotsseite 

ab, sondern auch von der Nachfrageentwicklung, und diese wiederum von den potenziellen 

Einsatzzwecken der hierüber beschafften Energie.  

Im Hinblick hierauf sollten zum einen die Marktregeln des Intradaymarktes fortentwickelt 

werden, um seine Eignung für die Sicherstellung der Systembilanz zu erhöhen. Hierzu zählen 

die Verschiebung der „Gate Closure“ näher an den Lieferzeitpunkt sowie die Einführung von 

Viertelstundenprodukten. Bisher werden nur Stundenprodukte gehandelt, so dass die Granula-

rität der Minutenreserve nicht abgebildet werden kann. 

Zum anderen ist hierzu aber auch eine juristische Klärung notwendig. Die ÜNB sollten die 

Möglichkeit erhalten, den Intradaymarkt zur Beschaffung von Regelenergie zu nutzen. 

6.3.3 Juristische Erwägungen 

In der Folge werden die erforderlichen Änderungen des Rechtsrahmens im Zusammenhang 

mit der Teilnahme von EE-Anlagen an den Regelenergiemärkten dargestellt (A.). Sicherzu-

stellen ist einerseits, dass Anlagen mit Direktvermarktung an den Regelenergiemärkten teil-

nehmen dürfen (I.), andererseits dass Anlagen mit fester Einspeisevergütung von der Teil-

nahme ausgeschlossen sind (II.). Hierauf basiert ein Vorschlag für entsprechende Gesetzesän-

derungen (III.). Abschließend wird kurz auf rechtliche Aspekte der Teilnahme an 

Intradaymärkten eingegangen (B.). 
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A. Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen 

I. EE-Anlagen mit Direktvermarktung: Zulässigkeit der Vermarktung von Regelenergie 

1. Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1 und 3, § 4 Abs. 2 EEG 

Nach den obigen Ausführungen spricht insbesondere die gesetzliche Systematik des § 8 Abs. 

3 EEG im Verhältnis zu § 8 Abs. 1 EEG für die Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer 

Regelenergie mit der derzeitigen Ausgestaltung des Einspeisevorrangs als zwingendem Recht. 

Zwar lässt sich die Gegenauffassung für den Fall der Direktvermarktung erwägen, doch 

kommt dies in der derzeitigen Gesetzesfassung nicht hinreichend zum Ausdruck. Daher ist 

eine Änderung bzw. Klarstellung dahingehend zu empfehlen, dass der Einspeisevorrang die 

Vermarktung negativer Regelenergie durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung nicht aus-

schließt. Hier kann die Sonderregelung des § 8 Abs. 3 EEG, die bislang nur in Ausnahmefäl-

len abweichende Vereinbarungen zwischen Netz- und Anlagenbetreiber zulässt, auf die Er-

bringung von Regelenergie ausgeweitet werden. 

Die Vermarktung positiver Regelenergie steht nach den obigen Überlegungen nicht in Wider-

spruch zum Einspeisevorrang. Insoweit besteht kein eigener Regelungsbedarf. Allerdings 

sollte bei der angestrebten Änderung bzw. Klarstellung zum Einspeisevorrang ohnehin nicht 

nach negativer oder positiver Regelenergie unterschieden werden, so dass sie auch die Ver-

marktung positiver Regelenergie erfassen würde. 

2. Andienungspflicht / Direktvermarktung, § 16 Abs. 4, § 17 EEG 

Nach den oben dargestellten Überlegungen widerspricht die Vermarktung negativer Regel-

energie nicht der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. Jedenfalls aber entfällt die An-

dienungspflicht bereits nach derzeitiger Rechtslage unter den Voraussetzungen der Direkt-

vermarktung nach § 17 EEG. Änderungs- oder Klarstellungsbedarf besteht insoweit also 

nicht. 

Die Vermarktung positiver Regelenergie dürfte in Widerspruch zu § 16 Abs. 4 EEG stehen. 

Sie ist aber bereits nach derzeitiger Rechtslage unter den Voraussetzungen der Direktvermark-

tung nach § 17 EEG zulässig. Eine Änderung oder Klarstellung ist auch insoweit nicht erfor-

derlich. 
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Sollte für Anlagen mit Direktvermarktung eine Marktprämie eingeführt werden, so wäre 

allerdings darauf zu achten, dass die Ausnahme von der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 

EEG auch bei Inanspruchnahme der Marktprämie eingreift. Je nach Ausgestaltung der Markt-

prämie – die derzeit noch nicht hinreichend deutlich absehbar ist – könnte daher eine entspre-

chende Regelung zur Reichweite der Andienungspflicht bei Anlagen mit Direktvermarktung 

empfehlenswert sein. 

3. Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG 

Die Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit dem Doppelvermarktungs-

verbot lässt sich auch in Fällen der Direktvermarktung nach derzeitiger Rechtslage nicht 

eindeutig ausschließen. Fraglich erscheint allerdings, ob eine ausdrückliche Änderung des 

§ 56 Abs. 1 EEG erforderlich ist. Ebenso wie bislang nicht in Zweifel gezogen wurde, dass 

Vereinbarungen nach § 8 Abs. 3 EEG mit dem Doppelvermarktungsverbot vereinbar sind, 

könnte dies gleichermaßen für die Vermarktung negativer Regelenergie gelten, wenn diese 

nach § 8 Abs. 3 EEG n.F. für zulässig erklärt wird. Zur weiteren Absicherung wäre ein ent-

sprechender Hinweis in der Begründung zu § 8 Abs. 3 EEG n.F. denkbar. Andererseits könnte 

eine ausdrückliche Änderung auch des § 56 Abs. 1 EEG aber insbesondere im Hinblick auf 

das besondere Design der Regelenergiemärkte mit Leistungs- und Arbeitspreis der Rechtssi-

cherheit dienen. 

Ähnliches gilt für die Vermarktung positiver Regelenergie in Fällen der Direktvermarktung. 

Auch insoweit ist die Notwendigkeit einer ausdrücklichen Änderung des § 56 Abs. 1 EEG 

zweifelhaft. Ein Hinweis auf die Zulässigkeit könnte im Zusammenhang mit der vorgeschla-

genen Änderung des § 16 Abs. 4 EEG (s. u.) in die Gesetzesbegründung aufgenommen wer-

den. Allerdings kann im Falle positiver Regelenergie nicht auf das systematische Argument 

zurückgegriffen werden, dass Vereinbarungen nach § 8 Abs. 3 EEG nach bisherigem Ver-

ständnis nicht gegen das Doppelvermarktungsverbot verstießen. 

Im Ergebnis wird aus Gründen der Rechtssicherheit eine Änderung des § 56 Abs. 1 EEG 

empfohlen, um die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer wie positiver Regelenergie mit 

dem Doppelvermarktungsverbot für Anlagen in der Direktvermarktung sicherzustellen. 

4. Einspeisemanagement / Systemverantwortung, § 11 Abs. 1 und 2 EEG, § 13 Abs. 1 

und 2 EnWG 
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Aufgrund der Vorschriften zum Einspeisemanagement und zur Systemverantwortung unter-

liegt die Bereitstellung von Regelenergie durch EE-Anlagen bestimmten Restriktionen. So 

darf Regelenergie aus EE-Anlagen gemäß § 11 Abs. 1 und 2 EEG nicht in Anspruch genom-

men werden, um eine Überlastung der Netzkapazität zu verhindern. Zudem können Maßnah-

men des Einspeisemanagements nach § 11 Abs. 1 EEG oder der Systemverantwortung nach 

§ 13 Abs. 1 und 2 EnWG die Erbringung von Regelenergie faktisch einschränken. Diese 

Vorschriften stehen der Vermarktung von Regelenergie nach den obigen Überlegungen je-

doch nicht entgegen. Vielmehr sind die dargestellten Restriktionen bei der näheren Ausgestal-

tung des Rahmens für Bereitstellung und Abruf von Regelenergie zu berücksichtigen. 

5. Verordnungsermächtigung, § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG 

Der Verordnungsermächtigung lässt sich keine eindeutige Aussage für oder gegen die Zuläs-

sigkeit der Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung ent-

nehmen. Eine Änderung bzw. Klarstellung erscheint aber entbehrlich. Dass die Teilnahme an 

Regelenergiemärkten auch ohne Erlass einer Verordnung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG 

nicht ausgeschlossen ist, wird bereits im Zusammenhang mit den dargestellten Änderungen 

bei Einspeisevorrang und Doppelvermarktungsverbot hinreichend deutlich. 

II. EE-Anlagen mit fester Einspeisevergütung: Unzulässigkeit der Vermarktung von 

Regelenergie 

Teilweise wird die Vermarktung negativer und/oder positiver Regelenergie im derzeitigen 

Rechtsrahmen ausdrücklich auch für Anlagen mit fester Einspeisevergütung76 bzw. ohne 

weitere Differenzierung zwischen Direktvermarktung und fester Einspeisevergütung77

                                                 
76 Stellungnahme Bundesverband Erneuerbare Energien e.V. v. 23.7.2010, S. 1 f. zum Festlegungsverfahren 

Regelenergieausschreibung der BNetzA; Stellungnahme Lechwerke AG und RWE Innogy GmbH v. 

23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA; unter Hinweis auf Klar-

stellungsbedarf auch Stellungnahme von HAMBURG ENERGIE v. 23.7.2010, S. 4, 5 zum Festlegungsver-

fahren Regelenergieausschreibung der BNetzA. 

 als 

zulässig angesehen. Daher sollte die Unzulässigkeit klar geregelt werden. Insoweit ist ausrei-

77 Position des Biogasrat e.V. zur Reform des EEG - „EEG 2012 – schlank, marktnah und effizient“, S. 3 f. zum 

Europarechtsanpassungsgesetz Erneuerbare Energien (EAG-EE); Stellungnahme von Energy2market GmbH 

v. 23.7.2010, S. 1 f. zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA. 
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chend, wenn sich die Unzulässigkeit der Vermarktung negativer bzw. positiver Regelenergie 

jeweils aus einer Vorschrift ergibt. 

Hinsichtlich der Vermarktung negativer Regelenergie erscheint die Regelung zum 

Einspeisevorrang als zentraler Anknüpfungspunkt. Angesichts der teilweise vertretenen ge-

genteiligen Auffassung78

Hinsichtlich der Vermarktung positiver Regelenergie durch EE-Anlagen mit fester 

Einspeisevergütung ist die Regelung des Einspeisevorrangs hingegen nicht der geeignete 

Anknüpfungspunkt. Der Einspeisevorrang soll nach seiner Zielrichtung eine Reduzierung von 

Einspeisungen aus EE-Anlagen ausschließen, nicht aber Vorgaben zur Wahl zwischen fester 

Einspeisevergütung und Regelenergieentgelt treffen. Eine entsprechende Regelung gehört 

systematisch vielmehr zur Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. Daher ist eine Änderung 

des § 16 Abs. 4 EEG dahingehend zu empfehlen, dass die Vermarktung positiver Regelener-

gie durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergütung ausgeschlossen ist. 

 sollte die Unvereinbarkeit mit dem Einspeisevorrang im Rahmen 

der Neuregelung deutlich zum Ausdruck kommen. Dies kann durch eine Beschränkung der 

oben (A.I.1.) vorgeschlagenen Ausweitung des § 8 Abs. 3 EEG (nur) auf Anlagen mit Direkt-

vermarktung und einen zusätzlichen Hinweis in der Begründung erfolgen, wonach die Ver-

marktung negativer Regelenergie durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergütung gegen den 

Einspeisevorrang verstößt.  

Eine weitere Vorschrift zur Unzulässigkeit der Vermarktung von negativer oder positiver 

Regelenergie durch Anlagen mit fester Einspeisevergütung ist nicht erforderlich, wenn die 

Unzulässigkeit für negative Regelenergie bereits im Zusammenhang mit dem 

Einspeisevorrang und für positive Regelenergie im Zusammenhang mit der Andienungs-

pflicht geregelt wird. Insbesondere muss eine derartige Regelung nicht im Zusammenhang 

mit dem Doppelvermarktungsverbot nach § 56 Abs. 1 EEG getroffen werden. Grundsätzlich 

erscheint das Doppelvermarktungsverbot auch nicht für derartige Fragestellungen zugeschnit-

ten. 

                                                 
78 Ehricke/Breuer, RdE 2010, S. 309, 313 ff.; Stellungnahme Lechwerke AG und RWE Innogy GmbH v. 

23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA; Stellungnahme von 

Energy2market GmbH v. 23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA; 

dena-Netzstudie II, S. 434. 
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III. Textvorschlag 

1. § 8 Abs. 3 EEG 

Dem § 8 Absatz 3 wird ein neuer Satz 2 angefügt: 

„Die Verpflichtungen nach Absatz 1 stehen der Vermarktung von Regelenergie nicht entge-

gen, soweit Anlagenbetreiberinnen und -betreiber den in ihrer Anlage erzeugten Strom nach 

§ 17 direkt vermarkten.“  

Begründungsvorschlag: 

„Nach derzeitiger Rechtslage lässt § 8 Absatz 3 eine Ausnahme vom Einspeisevorrang nach 

§§ 8 Absatz 1, 4 Absatz 2 nur ausnahmsweise aufgrund vertraglicher Vereinbarung zwischen 

Anlagenbetreiberin oder -betreiber und Netzbetreiber zu. Der neue Satz 2 erweitert diese 

Ausnahme dahingehend, dass Anlagen mit Direktvermarktung nach § 17 im Umfang der 

Direktvermarktung an den Regelenergiemärkten teilnehmen dürfen. Dies fördert die erforder-

liche Bereitstellung von Regelenergie und erhöht die Attraktivität der Direktvermarktung im 

Sinne einer stärkeren Marktintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien. 

Die Vermarktung von Regelenergie wird nicht zugelassen, soweit für die Stromerzeugung der 

Anlage dem Grunde nach ein Vergütungsanspruch nach § 16 besteht. Die feste 

Einspeisevergütung sichert bereits ein auskömmliches Entgelt. Zudem würden diese Anlagen 

insoweit aufgrund ihrer anderen wirtschaftlichen Ausgangslage die Funktion der Regelener-

giemärkte beeinträchtigen. Schließlich würde die Attraktivität der Direktvermarktung nach 

§ 17 im Sinne einer stärkeren Marktintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien konter-

kariert. Eine Steuerung der Einspeisung aus Gründen der besseren Netz- und Systemintegrati-

on kann daher bei Anlagen mit fester Einspeisevergütung nur durch andere Mechanismen 

außerhalb der Teilnahme an den Regelenergiemärkten verfolgt werden.“ 

2. § 16 Abs. 4 EEG 

Dem § 16 Absatz 4 wird ein neuer Satz 2 angefügt: 

„Ausgeschlossen ist unter den Voraussetzungen des Satzes 1 auch die Vermarktung des in der 

Anlage erzeugten Stroms als Regelenergie.“ 

Begründungsvorschlag: 

„Nach derzeitiger Gesetzesfassung könnte das Bestehen einer Andienungspflicht nach § 16 

Absatz 4 zweifelhaft sein, wenn die Vermarktung der Strommengen als positive Regelenergie 
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zu einer wirtschaftlichen Entlastung für Netzbetreiber und Allgemeinheit führt. Der neue Satz 

2 stellt daher klar, dass die Andienungspflicht auch die Vermarktung des in der Anlage er-

zeugten Stroms als Regelenergie ausschließt. Es gelten entsprechende Erwägungen wie im 

Rahmen des § 8 Absatz 3.“ 

3. § 56 Abs. 1 EEG 

Dem § 56 Absatz 1 wird folgender Satz 2 angefügt: 

„Die Vermarktung als Regelenergie gilt nicht als mehrfacher Verkauf oder anderweitige 

Überlassung von Strom.“ 

Begründungsvorschlag: 

„Der neue Satz 2 stellt klar, dass die Vermarktung als Regelenergie nicht gegen das Doppel-

vermarktungsverbot des § 56 Absatz 1 verstößt. Nach den Neuregelungen des § 8 Absatz 3 

Satz 2 und des § 16 Absatz 4 Satz 2 ist die Vermarktung als Regelenergie aber nur zulässig, 

soweit die Anlage sich in der Direktvermarktung befindet. Insoweit erhalten Anlagenbetreibe-

rinnen oder -betreiber keine feste Einspeisevergütung. Eine Beschränkung der zulässigen 

Entgelte durch Ausschluss der Vermarktung als Regelenergie ist daher nicht gerechtfertigt.“ 

4. § 17 EEG (Marktprämie) 

Da die Ausgestaltung eines etwaigen Marktprämienmodells noch nicht bekannt ist, können 

Notwendigkeit und möglicher Inhalt einer gesetzlichen Regelung derzeit nicht beurteilt wer-

den. 

B. Rechtliche Aspekte einer Teilnahme an Intradaymärkten 

Aus rechtlicher Perspektive stellt sich insbesondere die Frage, ob Übertragungsnetzbetreiber 

die Möglichkeit haben, die zum Ausgleich von Differenzen zwischen Ein- und Ausspeisung 

benötigte Energie an Intradaymärkten zu beschaffen. In die Prüfung der Zulässigkeit einzube-

ziehen sind insbesondere die Vorschriften der § 3 Nr. 1 und Nr. 30, § 13 Abs. 1 S. 1 Nr. 2, §§ 

22 f., § 24 S. 4 EnWG, Anlage 2 Nr. 1 StromNEV, § 2 Nr. 9, §§ 6 ff., § 27 Abs. 1 Nr. 2 und 

Nr. 3, Abs. 2 StromNZV sowie die Festlegungen der Bundesnetzagentur zur Primärregelung, 

Sekundärregelung und Minutenreserve. Zweifelhaft könnte erscheinen, ob der Intradayhandel 

insoweit als „Regelenergiehandel“ anzusehen ist und ob bejahendenfalls die börsliche Be-

schaffung die Voraussetzung eines „Ausschreibungsverfahrens“ nach § 22 Abs. 2 EnWG 
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erfüllt. Daher läge eine Änderung oder Klarstellung des Rechtsrahmens nahe. Möglicherweise 

könnten auch der Bundesnetzagentur konkretisierende Festlegungskompetenzen übertragen 

werden. Hier wäre eine detaillierte Untersuchung notwendig. 
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7 Befreiung von der EEG-Umlagepflicht nach § 37 Abs. 1 S. 2 

EEG (AP 7) 

7.1 Hintergrund und Ziel 

Die Kosten der Förderung der Erneuerbaren Energien durch das EEG sind über die EEG-

Umlage letztendlich von den Letztverbrauchern zu tragen. Dabei haben sog. privilegierte 

Letztverbraucher gemäß § 40 bis 44 EEG einen unterproportionalen Anteil der Kosten - bezo-

gen auf ihren Stromverbrauch - zu tragen und zahlen unabhängig von den Förderkosten für 

den privilegierten Verbrauch eine reduzierte EEG-Umlage von 0,05 Cent je kWh. Die übri-

gen, nicht privilegierten Letztverbraucher müssen proportional zu ihrem Stromverbrauch die 

verbleibenden Kosten der Förderung tragen. 

Die absolute EEG-Umlage entspricht den von Netzbetreibern an die Betreiber von EEG-

Anlagen zu zahlenden Einspeisevergütungen abzüglich der vermiedenen Netzentgelte sowie 

der Vermarktungserlöse am Großhandelsmarkt für den eingespeisten Strom. Bei den Ver-

marktungserlösen sind einerseits die Verkaufserlöse am Großhandelsmarkt und andererseits 

die Vermarktungskosten zu berücksichtigen. Die Verkaufserlöse hängen vom Großhandels-

preis für Strom und von der Einspeisestruktur der EEG-Anlagen, der sog. Wertigkeit, ab. Die 

Vermarktungskosten setzen sich aus den Kosten für den Profilservice (Kosten der Beschaf-

fung von Ausgleichsenergie, Geschäften auf dem intraday-Markt und der Vorhaltung und des 

Einsatzes von EEG-Reserve zum Ausgleich von Prognosefehlern der Einspeisung) sowie den 

Kosten für die Börsenzulassung und Handelsanbindung zusammen. Im Festpreisvergütungs-

system des EEG wird die Vermarktung von den vier Übertragungsnetzbetreibern übernom-

men.79 Bild 7—1  stellt die einzelnen Komponenten der Ein- und Ausgaben beim aktuellen 

Wälzungsmechanismus auf Basis der Prognose der EEG-Umlage für das Jahr 2010 dar.80

                                                 
79  Vgl. zu den konkrete Rahmenbedingungen bei der Ausgestaltung der Vermarktung die Ausgleichsmechanis-

mus-Ausführungsverordnung (AusglMechAV). 

 

80  Vgl. Amprion et al. (2009): Prognose der EEG-Umlage 2010 nach AusglMechV. 



138 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH 

 

Bild 7—1:  Berechnung der Netto-Förderkosten des EEG (absolute EEG-Umlage) 

Von diesen Kosten wird ein Teil durch die Zahlungen der privilegierten Verbraucher in Höhe 

von 0,05 Cent je kWh privilegierten Letztverbrauch getragen. Bei einem prognostizierten 

Letztverbrauch dieser Verbrauchergruppe von 67,89 TWh entspricht dieses einer Zahlung in 

Höhe von 33,9 Mio. € im Jahre 2010, die von den Netto-Förderkosten in Höhe von 

8,235 Mrd. € abgezogen werden. Die nicht privilegierten Letztverbraucher haben im Jahr 

2010 somit Kosten des EEG in Höhe von 8,201 Mrd. € zu tragen, was bei einem prognosti-

zierten Letztverbrauch von 400,6 TWh einer spezifischen EEG-Umlage von 2,047 Cent je 

kWh entspricht. 

Im EEG ist eine Ausnahme von dieser solidarischen Finanzierung durch die nicht-

privilegierten Letztverbraucher vorgesehen. Die Ausnahme von dieser Regelung ergibt sich 

durch § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG: „Dies gilt nicht für Elektrizitätsversorgungsunternehmen, 

die, bezogen auf die gesamte von ihnen gelieferte Strommenge, mindestens 50 Prozent Strom 

im Sinne der §§ 23 bis 33 liefern.“ 

Nach allgemeiner Auslegung dieser Regelung - des sog. „Grünstromprivilegs“ - bedeutet dies, 

dass Elektrizitätsversorgungsunternehmen (EVU), die im Jahresdurchschnitt mindestens 50 % 

des an Letztverbraucher gelieferten Stroms aus EEG-Anlagen mit Vergütungsanspruch in der 

Direktvermarktung nach § 17 EEG beziehen, keine EEG-Umlage tragen bzw. den Letztver-

brauchern in Rechnung stellen müssen, sondern von dieser befreit sind. 
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Die Ausnahmeregelung besteht bereits seit der Einführung des EEG im Jahre 2000. In der 

damaligen Begründung zum Gesetz wird angeführt: „Die Aufnahme- und Vergütungspflicht 

[…] besteht nicht für Elektrizitätsunternehmen, die zu mehr als der Hälfte Strom aus Erneuer-

baren Energien abgeben, da diese […] bereits dem Umwelt- und Klimaschutz ausreichend 

Genüge tun.81

Als zusätzliche Begründung können zwei weitere Aspekte vermutet werden. Zum einen wird 

durch diese Regelung die Direktvermarktung nach § 17 des EEG für Anlagenbetreiber wirt-

schaftlich attraktiver. Mit der Möglichkeit der Direktvermarktung nach § 17 des EEG soll das 

„Ziel der Bundesregierung, dass Erneuerbare Energien mittel- bis langfristig ihre Wettbe-

werbsfähigkeit im Energiebinnenmarkt erreichen,“ unterstützt werden. „Mit der Direktver-

marktung solle den Anlagenbetreibenden der Weg optional in Richtung Markt eröffnet wer-

den.“

“ Weitere Ausführungen zur Intention dieser Ausnahmeregelung sind weder in 

der Begründung bei der Gesetzesnovelle im Jahr 2004 noch bei der der Gesetzesnovelle im 

Jahr 2008 zu finden. 

82 Allerdings wird die Ausnahmeregelung nicht explizit in der Begründung zum 

EEG(2009) als unterstützendes Instrument zur Direktvermarktung genannt. Vielmehr wird in 

der Begründung zum EEG(2009)83 explizit darauf eingegangen, dass dem Gesetzgeber be-

wusst ist, „dass die rigiden Regelungen dieses Paragraphen [§ 17 EEG] eine Eigenvermark-

tung eher unattraktiv machen“ und die „Nachteile […] durch einen Bonus für die Eigenver-

marktung, der durch eine Verordnung ausgestaltet werden soll, ausgeglichen werden“ sol-

len.84

                                                 
81  Vgl. Begründung zum EEG 2000. 

 Zum anderen kann als mögliche Begründung vermutet werden, dass durch das „Grün-

stromprivileg“ die Möglichkeit geschaffen werden sollte, wirtschaftlich attraktive Ökostrom-

produkte auf Basis von in Deutschland erzeugtem Strom aus regenerativen Energiequellen zu 

ermöglichen. 

82  Siehe hierzu BMWi / BMU (2010): Energiekonzept für eine umweltschonende, zuverlässige und bezahlbare 

Energieversorgung. 

83  Siehe Begründung zum EEG 2009 

84 Die Vermutung liegt nahe, dass die erhebliche Erhöhung der Anreize zur Direktvermarktung durch das Grün-

stromprivileg schlicht übersehen worden ist. 
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Die Regelung wurde gemäß der von der Bundesnetzagentur zur Verfügung gestellten Infor-

mationen seit der Einführung des EEG im Jahre 2000 nur in geringem Umfang genutzt. Im 

Jahr 2009 haben elf Elektrizitätsversorgungsunternehmen mit einem summarischen Endver-

braucherabsatz von rund 390 GWh diese Regelung in Anspruch genommen. Angaben zum 

Umfang der Nutzung dieser Regelung für das Jahr 2010 bzw. geplanten Nutzung im Jahr 

2011 liegen bisher nicht vor. Auf Basis von Brancheninformationen kann jedoch abgeschätzt 

werden, dass sowohl die Anzahl der Elektrizitätsversorgungsunternehmen, die die Regelung 

genutzt haben, als auch der Letztverbraucherabsatz, der auf Basis dieser Regelung von der 

EEG-Umlage befreit wird, sich bereits 2010 deutlich erhöht haben.85 Bei der aktuellen 

Mittelfristprognose86 der EEG-Umlage 2011 bis 2015 („Trend-Szenario“) wurde die Endver-

brauchsmenge, die aufgrund des Grünstromprivilegs von der EEG-Umlage befreit wird, bei 

aus unserer Sicht konservativen Annahmen zur Inanspruchnahme auf ca. 12 TWh bzw. rund 

11 % der gesamten eingespeisten Energie aus EEG-Anlagen im Jahr 2011 abgeschätzt.87

Bereits diese aus unserer Sicht konservative Einschätzung der Entwicklung zeigt, dass zu-

nehmend die wirtschaftlichen Potenziale zur Generierung von zusätzlichen Erlösen durch 

Elektrizitätsversorgungsunternehmen, Ökostromanbieter sowie EEG-Anlagenbetreiber auf 

Basis des Grünstromprivilegs erkannt und genutzt werden. Dabei hat die deutliche Erhöhung 

der EEG-Umlage von rund 1 Cent je kWh in den Jahren 2007 bis 2009 über 2,047 Cent je 

kWh im Jahr 2010 auf 3,53 Cent je kWh im Jahr 2011 zu einer erheblichen Verstärkung der 

 Bis 

2015 steigt dieser Wert unter ebenfalls konservativen Annahmen auf rund 38 TWh der gesam-

ten eingespeisten Energie aus EEG-Anlagen an. 

                                                 
85  Diese Annahme wird durch veröffentlichte Werte zur installierten Leistung von EEG-Anlagen in der Direkt-

vermarktung nach § 17 EEG für das Jahr 2010 gestützt. Es ist davon auszugehen, dass bei der überwiegenden 

Anzahl der EEG-Anlagen in der Direktvermarktung zugleich das Grünstromprivileg als profitabelste Mög-

lichkeit genutzt wird.  

86  IE Leipzig (2010): “Mittelfristprognose zur deutschlandweiten Stromerzeugung aus regenerativen Kraftwer-

ken für die Kalenderjahre 2011 bis 2015“ 

87  Erste Angaben für die Monate Januar und Februar 2011 zur installierten Leistung von EEG-Anlagen in der 

Direktvermarktung nach § 17 EEG weisen auf eine deutliche Erhöhung der Inanspruchnahme hin. Es ist da-

von auszugehen, dass bei der überwiegenden Anzahl der EEG-Anlagen in der Direktvermarktung zugleich 

das Grünstromprivileg als profitabelste Möglichkeit zur Anwendung kommt. 
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wirtschaftlichen Anreize einer Inanspruchnahme des Grünstromprivilegs beigetragen und ist 

wesentliche Ursache der zunehmenden Bedeutung dieser Regelung. 

Mit der zu erwartenden Ausweitung der Inanspruchnahme des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG 

werden neben den möglichen zuvor beschriebenen intendierten Zielen und möglichen Vortei-

len zunehmend die weiteren Folgewirkungen öffentlich diskutiert. Insbesondere wird die 

Gefahr unerwünschter Mitnahmeeffekt (sog ‚windfall profits‘) von EEG-Anlagenbetreibern 

und Elektrizitätsversorgungsunternehmen, die die Regelung nutzen, gesehen. Zugleich wird 

zunehmend die Problematik erkannt, dass die spezifische EEG-Umlage von nicht-

privilegierten Letztverbrauchern, die nicht im Rahmen des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG von 

der Umlage befreit werden, durch die Regelung steigt.88

Vor diesem Hintergrund werden im Folgenden zunächst wesentliche Wirkungsmechanismen 

des „Grünstromprivilegs“ dargestellt. Dabei werden zwei Bereiche unterschieden: Zum einen 

werden die qualitativen Auswirkungen auf Betreiber von EEG-Anlagen, Elektrizitätsversor-

gungsunternehmen und Letztverbraucher analysiert. Zum anderen werden die volks- bzw. 

energiewirtschaftlichen Verteilungs- und Wohlfahrtseffekte untersucht. Anschließend werden 

quantitative Größenordnungen dieser Wirkungsmechanismen bis zum Jahr 2015 ermittelt. 

 

Abschließend erfolgen Bewertungen der Regelung sowie Empfehlungen für die Weiterent-

wicklung. Bei der Bewertung der Regelung werden auf Basis der Analysen zu den Wir-

kungsmechanismen und quantitativen Auswirkungen zunächst die Vor- und Nachteile vor 

dem Hintergrund der möglicherweise mit dem ‚Grünstromprivileg‘ intendierten Ziele abge-

wogen. Desweiteren erfolgt eine Analyse möglicher Folgewirkungen auf konkrete Ausgestal-

tungsregeln zur Vergütung von Anlagenbetreibern innerhalb des EEG. Hierbei wird insbeson-

dere auf die Problematik wirtschaftlicher Anreize im Rahmen des Repowering von Wind-

energieanlagen Onshore eingegangen. Weiterhin wird die intendierte Absenkung der Vergü-

tungshöhe von Windenergieanlagen von der Anfangsvergütung auf die Grundvergütung sowie 

die Intention der einheitlichen Umlage der Förderkosten der Erneuerbaren Energien auf die 

Letztverbraucher diskutiert. Darüber hinaus werden potenzielle Konflikte hinsichtlich einer 

zukünftigen Ausgestaltung der Verordnungsermächtigung zur Markt- und Netzintegration von 

Strom aus Erneuerbaren Energien gemäß § 64 Abs. 1 Nr. 6 EEG - insbesondere des Modells 
                                                 
88  Vgl. u. a. Lukac, S. (2010). 
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der gleitenden Marktprämie - berücksichtigt. Bei den abschließenden Empfehlungen werden 

im Einklang mit den Zielen des aktuellen Energiekonzepts der Bundesregierung, insbesondere 

einer „Weiterentwicklung der so genannten Grünstromvermarktung zur besseren Markt- und 

Systemintegration, ohne die EEG-Umlage zu erhöhen“, konkrete Handlungsoptionen aufge-

zeigt. 

7.2 Wirkungsmechanismen des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG  

Durch die Befreiung von Elektrizitätsversorgungsunternehmen von der EEG-Umlage gemäß 

§ 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG wird eine Direktvermarktung von EEG-Erzeugungsanlagen nach 

§ 17 EEG insbesondere bei einer steigenden EEG-Umlage zunehmend wirtschaftlich attraktiv. 

Durch den § 17 EEG ist Betreibern von EEG-Anlagen die optionale Möglichkeit - unter 

Einhaltung von Anzeigepflichten gegenüber dem Netzbetreiber - gegeben, den erzeugten 

Strom jeweils für den Zeitraum eines Kalendermonats eigenständig an Dritte zu vermarkten. 

Eine solche Direktvermarktung ist für den EEG-Anlagenbetreiber ohne Berücksichtigung des 

Grünstromprivilegs wirtschaftlich attraktiv, wenn die zu erwartenden Strompreise am Groß-

handelsmarkt unter Berücksichtigung der zu erwartenden stündlichen Einspeisestrukturen und 

Strompreisstrukturen bei Direktvermarktung höhere Erlöse ermöglichen als die EEG-

Festpreisvergütung. Dabei sind auf der einen Seite zusätzliche Kosten der Vermarktung, wie 

Kosten für Ausgleichsenergie bei Fahrplanabweichung, die Erstellung von 

Einspeisefahrplänen, Kosten des Börsenzugangs und der Handelsanbindung, und ein zusätzli-

ches Vermarktungsrisiko zu berücksichtigen. Auf der anderen Seite kann der EEG-

Anlagenbetreiber zusätzliche Erlöse für vermiedene Netznutzungsentgelte in Abhängigkeit 

von der Netzanschlussebene und den Netzentgelten des vorgelagerten Netzbetreibers erzielen. 

Eine Gegenüberstellung der jeweiligen Erlös- und Kostenkomponenten für die beiden Fälle - 

Verbleib in der Festpreisvergütung versus Direktvermarktung - ist exemplarisch für eine 

Biogasanlage und eine Windenergieanlage in Bild 7—2 dargestellt. Die verwendeten Zahlen 

sind dabei – soweit sie nicht Gesetzen entnommen sind - typische Werte für derartige techni-

sche Anlagen, die die Verfasser vorhergehenden Studien entnommen haben. 

Auf der linken Seite sind die spezifischen Erlöse einer Biogasanlage mit einer Leistung von 

150 kW und Inbetriebnahme 2008 dargestellt, die einen KWK-Bonus (3 Cent je kWh), den 

NaWaRo-Bonus (3 Cent je kWh) und den sog. Formaldehyd-Bonus (1 Cent je kWh) erhält 

und die an der Mittelspannungsebene angeschlossen ist. Die Festpreisvergütung unter Be-
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rücksichtigung der Boni beläuft sich somit auf 226,7 € je MWh. Bei einer Direktvermarktung 

kann der Anlagenbetreiber 50 € je MWh am Großhandelsmarkt bei einem base-Preis von 50 € 

je MWh und einem Wertigkeitsfaktor von 100 % erlösen. Hinzu kommen Zahlungen des 

Anschlussnetzbetreibers für vermiedene Netznutzungsentgelte von etwa 5 € je MWh. Davon 

sind Vermarktungskosten - Kosten für Ausgleichsenergie und Handelsanbindung - von ca. 5 € 

je MWh abzuziehen. In Summe kann der Biogasanlagenbetreiber somit maximal 50 € je 

MWh erzielen, so dass kein Anreiz gegeben ist, in die Direktvermarktung zu wechseln. 

 

Bild 7—2:  Einnahmen und Ausgaben im Festpreisvergütungssystem und bei Direktver-

marktung - Biogas- und Windenergieanlage 

Auf der rechten Seite sind die Erlöse und Kosten im Festpreisvergütungsmodell sowie in der 

Direktvermarktung für eine Windenergieanlage mit dem Inbetriebnahmejahr 2008 mit Netz-

anschluss in der MS-Ebene dargestellt. Bei Verbleib in der Festpreisvergütung ermöglicht in 

diesem Fall Erlöse von 80,3 € je MWh für den Anlagenbetreiber. Bei einer Direktvermark-

tung kann der Anlagenbetreiber 40 € je MWh am Großhandelsmarkt bei einem base-Preis von 

50 € je MWh und einem Wertigkeitsfaktor von 80 %89

                                                 
89  Der Wertigkeitsfaktor von Windenergie liegt in der Regel unter 100 %, da in Perioden mit einer hohen 

Windenergieeinspeisung mit Preis dämpfenden Effekten zu rechnen ist. In der Empirie liegt dieser Wert ak-

tuell etwa zwischen 85 % und 95 %. 

 erlösen. Auch in diesem Fall kommen 
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Zahlungen des Anschlussnetzbetreibers für vermiedene Netznutzungsentgelte von etwa 5 € je 

MWh hinzu. Davon sind Vermarktungskosten - Kosten für Ausgleichsenergie und Handels-

anbindung - von ca. 10 € je MWh abzuziehen, die bei Windenergieanlagen aufgrund der 

höheren Prognoseunsicherheit über den Kosten bei Biogasanlagen liegen.90

Im Unterschied zu den beiden oben dargestellten Fällen ist eine Direktvermarktung (ohne 

Inanspruchnahme des Grünstromprivilegs) unter den heutigen Rahmenbedingungen nur bei 

einigen wenigen Anlagen bereits eine wirtschaftliche Option für die Betreiber. Im Wesentli-

chen gilt dies für ausgewählte Wasserkraftwerke, Gruben- und Klärgasanlagen jeweils mit 

einer hohen installierten Leistung und ggf. für einige Windenergieanlagen, die nur noch die 

Grundvergütung erhalten. 

 In Summe kann 

der Windenergieanlagenbetreiber somit maximal 35 € je MWh erzielen, so dass ebenfalls kein 

Anreiz gegeben ist, in die Direktvermarktung zu wechseln. 

In den Beispielen wurde unterstellt, dass der Anlagenbetreiber die Vermarktung eigenständig 

übernimmt. In der Praxis wird die überwiegende Zahl der EEG-Anlagenbetreiber eine Direkt-

vermarktung am Großhandelsmarkt nicht eigenständig durchführen, sondern entweder den 

Strom direkt an ein Elektrizitätsversorgungsunternehmen verkaufen oder die Vermarktung 

durch ein Unternehmen vornehmen lassen, welches entsprechende Dienstleistungen anbietet. 

In beiden Fällen entfallen die direkten Kosten der Vermarktung für den EEG-

Anlagenbetreiber. Stattdessen bezahlt der EEG-Anlagenbetreiber ein Entgelt für die Vermark-

tungsdienstleistung. In diesen Fällen erhält der EEG-Anlagenbetreiber bei Direktvermarktung 

den Vermarktungswert abzüglich der Vermarktungskosten sowie einer Marge für die Dienst-

leistung. Bei ausreichendem Wettbewerb unter den Anbietern dieser Dienstleistung ist davon 

auszugehen, dass die Marge für die Dienstleistung unabhängig von den potenziellen Mehrer-

lösen des EEG-Anlagenbetreibers durch die Direktvermarktung ist. 

Auf Basis der aktuellen Strompreise am Großhandelsmarkt von etwa 50 € je MWh (Termin-

marktpreisnotierungen baseload Jahr 2011) ist, wie bereits durch die Beispiele dargestellt, 

eine Direktvermarktung nur für eine äußerst geringe Anzahl von EEG-Anlagen wirtschaftlich 

                                                 
90  Bei den Vermarktungskosten für die beiden Anlagenkategorien wurden exemplarische Werte gewählt, die in 

der Empirie näher zu analysieren sind. Im Rahmen dieser Untersuchung wird in diesem Bereich mit plausib-

len Abschätzungen gearbeitet. 
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attraktiv. Bild 7—3 zeigt exemplarisch die Vergütungshöhen und Einspeisemengen von EEG-

Anlagen auf Basis der für das Jahr 2011 prognostizierten Mengen.91 

 

Bild 7—3:  EEG-Energiemengen nach Vergütungssätzen - Jahr 2011 

Bei einem Strompreis am Großhandelsmarkt von knapp 50 € kommen für eine Direktver-

marktung nur wenige EEG-Anlagen in Frage, da für die Anlagenbetreiber beim Verbleib im 

Festpreisvergütungsmodell höhere Erlösmöglichkeiten gegeben sind. Bei einer exakten Quan-

tifizierung sind dabei Wertigkeiten der Einspeisung, Erlöse durch vermiedene Netznutzungs-

entgelte sowie Vermarktungskosten zu berücksichtigen. Das grundsätzliche Ergebnis bleibt 

aber auch in diesem Fall erhalten. Ausschließlich ein geringer Anteil von Klär-, Deponie- und 

Grubengasanlagen kommt für eine Direktvermarktung ohne Grünstromprivileg in Frage, die 

geringfügige Mehrerlöse gegenüber der Festpreisvergütung generieren können. 

Bei einer Befreiung von der EEG-Umlage gemäß § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG erhöht sich das 

Direktvermarktungspotenzial erheblich. Elektrizitätsversorgungsunternehmen können in 

diesem Fall als Dienstleister den Betreibern von EEG-Anlagen nicht nur eine Vergütung in 

Höhe des Vermarktungswertes abzüglich Vermarktungskosten und Marge, sondern zusätzlich 

maximal 200 % der EEG-Umlage als Aufschlag zahlen. In diesem Fall könnten die Elektrizi-

                                                 
91  Siehe Anhang A. 
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tätsversorgungsunternehmen unter Berücksichtigung, dass sie ihren Kunden die EEG-Umlage 

nicht in Rechnung stellen müssen, den beschafften Strom zum identischen Endkundenpreis 

anbieten, ohne ihre Vertriebsmarge zu verringern. Der beschaffte Strom würde zu 50 % aus 

EEG-Anlagen stammen und die anderen 50 % würden alternativ am Großhandelsmarkt oder 

auf anderen Wegen beschafft werden. Wie für die Direktvermarktung ohne Inanspruchnahme 

des Grünstromprivilegs kann bei ausreichendem Wettbewerb unter Anbietern dieser Dienst-

leistung davon ausgegangen werden, dass die Marge für die Dienstleistung unabhängig von 

den potenziellen Mehrerlösen des EEG-Anlagenbetreibers durch die Direktvermarktung unter 

Berücksichtigung der Möglichkeit der Befreiung von der EEG-Umlage ist. Die Elektrizitäts-

versorgungsunternehmen könnten bei gleichbleibender Vertriebsmarge über die Dienstleis-

tungsgebühr die Kosten der Vermarktung der Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen decken 

und ggf. eine zusätzliche Marge für die Dienstleistung erzielen. Darüber hinaus könnten die 

Unternehmen den Kunden ein Grünstromprodukt anbieten, welches potenziell eine zusätzli-

che Marge im Vertrieb erlaubt.92

Das zusätzliche Inanspruchnahmepotenzial hängt wesentlich von der Höhe der EEG-Umlage 

ab. Da die EEG-Umlage wiederum von der tatsächlichen Inanspruchnahme des § 37 Abs. 1 

Satz 2 des EEG abhängt, ist zur Abschätzung des Inanspruchnahmepotenzials somit ein itera-

tives Vorgehen erforderlicher. Geht man in einem ersten Schritt von einer Berechnung der 

EEG-Umlage ohne Inanspruchnahme der Regelung zum Grünstromprivileg aus, ergibt sich 

für das Jahr 2011 eine spezifische EEG-Umlage für nicht-privilegierte Letztverbraucher auf 

Basis der Prognose der Entwicklung der installierten Leistungen im Trendszenario zur Be-

stimmung der EEG-Umlage unter den im Anhang beschriebenen Modifikationen in Höhe von 

33,32 € je MWh. Somit können Anlagenbetreiber bei Direktvermarktung über die Netto-

Vermarktungserlöse am Großhandelsmarkt und den vermiedenen Netznutzungsentgelten 

hinausgehende Erlöse in Höhe von ca. 66,64 € je MWh, der doppelten EEG-Umlage, erzielen.  

 

                                                 
92  Hierbei ist kritisch zu hinterfragen, ob ein solches Produkt tatsächlich die Intention der Verbraucher bei 

Bezug eines Grünstromprodukts widerspiegelt. Letztendlich fördern diese Verbraucher in Abhängigkeit der 

Beschaffung der verbleibenden 50 % und der Art der EEG-Anlagen, die zur Erfüllung des 50 %-Kriteriums 

genutzt werden, ggf. den Ausbau der Erneuerbaren Energien in geringerem Umfang als die übrigen Verbrau-

cher. 
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Bild 7—4 zeigt, dass sich durch die zusätzliche Berücksichtigung der doppelten EEG-Umlage 

als Erlösmöglichkeit der EEG-Anlagenbetreiber ein erhebliches wirtschaftliches Potenzial für 

die Direktvermarktung mit Grünstromprivileg ergibt. 

 

Bild 7—4:  EEG-Energiemengen nach Vergütungssätzen und Erlöspotenzial bei Direkt-

vermarktung mit und ohne Grünstromprivileg - Jahr 2011 

Das in Bild 7—4 dargestellte Inanspruchnahmepotenzial von über 70 TWh liegt unter Be-

rücksichtigung von Vermarktungskosten, Wertigkeitsfaktoren der unterschiedlichen EE-

Technologien und den zusätzlichen Erlösen für vermiedene Netznutzungsentgelte mit ca. 

60 TWh um 10 TWh niedriger. Würden alle Betreiber von EEG-Anlagen, die wirtschaftlich 

durch eine Direktvermarktung unter Berücksichtigung des Grünstromprivilegs besser gestellt 

werden, in diese wechseln und der 50 %-Anteil exakt eingehalten, so ergäbe sich ein von der 

EEG-Umlage befreiter Stromabsatz bei Endverbrauchern von etwa 120 TWh. Dies würde 

wiederum zu einer weiteren Steigerung der EEG-Umlage um 4,4 € je MWh auf 37,57 € je 

MWh führen. Einerseits sinken zwar die Netto-Vergütungen für Anlagenbetreiber durch die 

Netzbetreiber (d. h. die absolute EEG-Umlage), andererseits sinkt der nicht-privilegierte 

Letztverbrauch, auf den die Kosten umgelegt werden, ebenfalls. Da insbesondere die EEG-

Anlagen, deren Einspeisevergütung nahe am Vermarktungswert liegt, in die Direktvermark-

tung gehen würden, während die EEG-Anlagen mit den höchsten Einspeisevergütungen im 

Festpreissystem des EEG verbleiben, überwiegt der zweite Effekt. 
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Wird bereits die erhöhende Wirkung des Grünstromprivilegs auf die spezifische EEG-Umlage 

bei der Berechnung der EEG-Umlage berücksichtigt, ergibt sich ein „Spiraleffekt“. Die stei-

gende spezifische EEG-Umlage würde wiederum ein zusätzliches Inanspruchnahmepotenzial 

generieren, da die EEG-Anlagenbetreiber in der zweiten Iteration nicht mehr nur 66,64 € je 

MWh, sondern bereits 75,34 € je MWh zusätzlich erlösen würden. Durch weitere Iterations-

schritte lässt sich das endgültige Inanspruchnahmepotenzial bestimmen. Unter der dargestell-

ten Annahme, dass das gesamte Inanspruchnahmepotenzial genutzt wird und der erforderliche 

50 %-Anteil von EEG-Anlagen mit Vergütungsanspruch exakt eingehalten wird, ergibt sich 

eine spezifische EEG-Umlage von 37,6 € je MWh und eine Inanspruchnahme der Regelung 

für eine EEG-Erzeugungsmenge in Höhe von 63 TWh. 

Es ist davon auszugehen, dass die zusätzlichen Erlöse, die durch die Direktvermarktung in 

Verbindung mit dem Grünstromprivileg entstehen, im Wesentlichen von den Betreibern der 

EEG-Anlagen abgeschöpft werden können. Aufgrund des beschränkten Inanspruchnahme-

potenzials sind die Betreiber von EEG-Anlagen in einer Verhandlungsposition, die ihnen dies 

ermöglicht. Bei ausreichendem Wettbewerb können somit die Vertriebe (langfristig) aus-

schließlich eine Marge für die Dienstleistung der Direktvermarktung erwirtschaften. Ebenso 

ist nicht davon auszugehen, dass die Letztverbraucher, die entsprechende von der EEG-

Umlage befreite Produkte beziehen, von der Regelung merklich durch sinkende Strombe-

zugskosten profitieren können. 

In der Praxis wird mit hoher Wahrscheinlichkeit nicht das gesamte Inanspruchnahmepotenzial 

genutzt werden. Insbesondere die EEG-Anlagenbetreiber, die ihre Erlöse durch die Direkt-

vermarktung in Verbindung mit dem Grünstromprivileg nur marginal erhöhen können, wer-

den nicht vollständig wechseln.93

                                                 
93  Zusätzlich wird im Jahr 2011 ein gewisser Anteil des wirtschaftlichen Potenzials ungenutzt bleiben, da EEG-

Anlagenbetreiber entsprechend informiert werden müssen und vertragliche Beziehungen mit den entspre-

chenden Dienstleistern eingehen müssen. Dieses Informations- und Vertragsproblem wird im Zeitverlauf al-

lerdings erheblich abnehmen. Bereits aktuell hat sich die Situation gegenüber dem Jahr 2009 und 2010 erheb-

lich verändert, so dass die Inanspruchnahme des wirtschaftlichen Potenzials erheblich zunimmt. 

 Somit handelt es sich bei den zuvor dargestellten Effekten 

um die Abschätzung einer oberen Grenze. Die Prognose der EEG-Umlage für das Jahr 2011 

geht z. B. davon aus, dass im Durchschnitt nur 33,33 % des Potenzials genutzt werden. Impli-

zit kann auf Basis dieser Annahme aus empirischen Daten abgeleitet werden, dass die Mög-
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lichkeit der Direktvermarktung mit Grünstromprivileg für EEG-Anlagenbetreiber erst genutzt 

wird, wenn sie je MWh ca. 18 bis 19 € gegenüber der Festpreisvergütung mehr erlösen kön-

nen. Selbst in diesem Fall lässt sich eine zusätzliche Erhöhung der spezifischen EEG-Umlage 

um rund 2 bis 2,5 € je MWh abschätzen. Zugleich sind weitere Risiken zu berücksichtigen, 

die eine vollständige Nutzung des maximalen Inanspruchnahmepotenzials beschränken. Ei-

nerseits gibt es aufgrund der Unsicherheit hinsichtlich der tatsächlichen Erzeugung - insbe-

sondere bei dargebotsabhängigen EEG-Anlagen - die Notwendigkeit mehr als den minimal 

erforderlichen Anteil der Stromerzeugung aus EEG-Anlagen von 50 % zu überschreiten. 

Durch entsprechende Vertragsgestaltung zwischen EVUs und EEG-Anlagenbetreibern kann 

dieses Risiko zwar zum großen Teil abgesichert werden, bleibt aber nach wie vor in geringem 

Umfang bestehen. Andererseits gilt vergleichbares durch das Risiko einer Unsicherheit über 

den tatsächlichen Verbrauch der versorgten Kunden, die im Rahmen des Grünstromprivilegs 

von der EEG-Umlage befreit sind. Wiederum können diese Risiken durch eine entsprechende 

Ausgestaltung von EVUs und Letztverbrauchern minimiert, aber nicht vollständig beseitigt 

werden. 

Die volks- bzw. energiewirtschaftlichen Verteilungseffekte wurden bereits zuvor in wesentli-

chen Bereichen dargestellt. Es ist davon auszugehen, dass es durch diese Regelung zu Umver-

teilungen zwischen den EEG-Anlagenbetreibern und den nicht-privilegierten Letztverbrau-

chern kommt. Unter der Annahme, dass das wirtschaftliche Potenzial vollständig genutzt 

wird, entstehen Mehrerlöse für die Anlagenbetreiber in Höhe von rund 1,8 Mrd. € im Jahr 

2011. Die zusätzlichen Erlöse der Anlagenbetreiber müssen durch eine Erhöhung der EEG-

Umlage für nicht-privilegierte Letztverbraucher zusätzlich finanziert werden. Davon sind 

auch die nicht-privilegierten Letztverbraucher, die in den Genuss der Befreiung von der EEG-

Umlage kommen, nicht ausgenommen, da die Kostensenkung durch Wegfall der EEG-

Umlage durch die Kostenerhöhung beim Strombezug der Vertriebe bei den EEG-

Anlagenbetreibern abgeschöpft werden. Diese Umverteilung erhöht die Förderkosten der 

Erneuerbaren Energien in der Stromversorgung unnötig. Zwar kann ggf. in einigen Bereichen 

eine verbesserte Einsatzweise im Hinblick auf eine Markt- und Netzintegration durch eine 

Optimierung der Einsatzweise gegenüber Bedarfssignalen des Marktes sowie eine Teilnahme 

an Regelenergiemärkten induziert werden. Es ist jedoch davon auszugehen, dass dies durch 
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andere Alternativen, z. B. durch das sog. optionale Marktprämienmodell94, bei entsprechender 

Ausgestaltung mit deutlich geringeren Mitnahmeeffekten und ggf. mit geringfügigeren Ver-

zerrungen möglich ist. Zudem sind die entsprechenden Effizienzgewinne durch eine verbes-

serte Markt- und Netzintegration im Vergleich zu den zu erwartenden Mitnahmeeffekten 

gering. Hierbei handelt es sich um ‚windfall profits‘ der EEG-Anlagenbetreiber, die in einer 

erheblich geringeren Größenordnung zu erwarten sind95

7.3 Abschätzung der quantitativen Auswirkungen für die Jahre 2012 

bis 2015  

. Allgemein ist das Grünstromprivileg 

nicht konsistent mit der Kostenbasierung des EEG. Das Grünstromprivileg ermöglicht für 

Betreiber von EEG-Anlagen, die bereits über die Festpreisvergütung entsprechende Förder-

zahlungen erhalten und für die dadurch Investitionssicherheit gegeben ist, eine erhebliche 

Renditeerhöhung, ohne dass ein entsprechender zusätzlicher Nutzen gegeben ist. Somit führt 

die Regelung zur Direktvermarktung mit Grünstromprivileg im Wesentlichen zu einem „Ro-

sinenpicken“ und zu unerwünschten Mitnahmeeffekten in erheblicher Größenordnung. 

Das Grünstromprivileg wird bereits im Jahr 2011 voraussichtlich von einem nennenswerten 

Teil der EEG-Anlagenbetreiber zur Erhöhung der Erlöse genutzt werden. Im Rahmen dieser 

Untersuchung ist insbesondere die Frage relevant, welche Effekte das Grünstromprivileg in 

der mittleren Frist, d. h. in den Jahren 2012 bis 2015, haben wird, um im Rahmen der EEG-

Novellierung entsprechende Anpassungen vornehmen zu können.96

                                                 
94  Zur möglichen Ausgestaltung des optionalen Marktprämienmodells vgl. Fraunhofer ISI (2007) sowie zu 

einer kritischen Auseinandersetzung mit einzelnen Ausgestaltungsoptionen r2b / consentec (2010). 

 

95  Vgl. hierzu r2b / consentec (2010). 

96  Am 20.01 2011 wurde eine Änderung des § 37 Absatz 1 Satz 2 des EEG durch das Bundesumweltministeri-

um vorgeschlagen. Diese sah bereits für das Jahr 2011 eine unterjährige Anpassung des Grünstromprivilegs 

vor. Auf eine unterjährige Anpassung wurde verzichtet. Allerdings ist ggf. eine Anpassung ab dem Jahr 2012 

geplant. Die qualitativen und quantitativen Auswirkungen der geplanten Anpassung wurden zusätzlich be-

rücksichtigt und werden am Ende des Kapitels behandelt. 
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Auf Basis der Prognose der Entwicklung der installierten Leistungen im Trendszenario zur 

Bestimmung der EEG-Umlage unter den im Anhang beschriebenen Modifikationen wurde 

daher im Rahmen dieser Untersuchung eine quantitative Abschätzung vorgenommen. 

Zu diesem Zweck wurde einerseits eine Abschätzung der Entwicklung der EEG-

Energiemengen nach Vergütungssätzen für die Jahre 2012 bis 2015 vorgenommen. Anderer-

seits wurden die möglichen Netto-Vermarktungserlöse der jeweiligen Anlagenbetreiber (nach 

EE-Technologien) unter Berücksichtigung von vermiedenen Netznutzungsentgelten bestimmt. 

Im Rahmen der Analyse wurden desweiteren Annahmen zu der Entwicklung der Strompreise 

am Großhandelsmarkt für die entsprechenden Jahre getroffen. Dabei wurde der Mittelwert der 

täglichen Notierungen vom 01.10.2010 bis 31.12.2010 für die Jahresbaseprodukte 2012 bis 

2015 verwendet. 

Zunächst wurden Berechnungen zur Entwicklung der EEG-Umlage ohne Berücksichtigung 

des Grünstromprivilegs durchgeführt. Bereits ohne Berücksichtigung des Grünstromprivilegs 

wäre von einem weiteren Anstieg der EEG-Umlage bis zum Jahr 2015 auszugehen. Getrieben 

wird die Entwicklung insbesondere durch die erheblichen zusätzlichen Kosten des weiteren 

Ausbaus der Fotovoltaik sowie des Zubaus von Bioenergieanlagen, deren Vergütungssätze 

erheblich über dem Vermarktungswert liegen. Unterstellt man, dass das gesamte wirtschaftli-

che Potenzial für die Direktvermarktung mit Grünstromprivileg erschlossen wird, ergeben 

sich weitere zusätzliche Erhöhungen der EEG-Umlage. Bild 7—5 zeigt die Entwicklung der 

EEG-Umlage mit und ohne Grünstromprivileg für die Jahre 2012 bis 2015. Wird das Grün-

stromprivileg in der heutigen Form fortgeführt, ist mit einem weiteren Anstieg der spezifi-

schen EEG-Umlage auf 43 € je MWh im Jahre 2012 und sukzessiven Steigerungen auf 65 € je 

MWh in 2015 auszugehen. Bei Abschaffung des Grünstromprivilegs ist immer noch mit 

einem erheblichen Anstieg der EEG-Umlage in den nächsten Jahren zu rechnen. Dieser fällt 

allerdings deutlich moderater aus, so dass im Jahre 2015 mit 46 € je MWh das Niveau erheb-

lich geringer ist. Dabei nehmen insbesondere die Differenzen zwischen der EEG-Umlage mit 

und ohne Grünstromprivileg erheblich zu. Liegt die Differenz im Jahr 2012 bei rund 7 € je 

MWh, steigt diese bis 2015 auf rund 19 € je MWh. 
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Bild 7—5:  Entwicklung der EEG-Umlage mit und ohne Grünstromprivileg - 2012 bis 

2015 

Diese Entwicklung ist zwei Ursachen geschuldet. Einerseits steigt die Inanspruchnahme 

erheblich und in Folge dessen sinkt die Menge des nicht-privilegierten Letztverbrauchs auf 

den die Netto-Förderkosten umgelegt werden. Andererseits verbleiben die Anlagen mit hohen 

Vergütungssätzen, die zu hohen spezifischen Netto-Förderkosten führen, in der Festpreisver-

gütung. Die absoluten Netto-Förderkosten sinken dadurch unterproportional. Bereits im Jahr 

2012 können unter Berücksichtigung des Grünstromprivilegs 100 % der Stromerzeugung aus 

Windenergie Onshore, Wasserkraft und Deponie-, Gruben- und Klärgas sowie 78 % der 

Stromerzeugung aus Bioenergien in der Direktvermarktung Mehrerlöse erzielen (Tabelle 7-1). 

Ausschließlich Fotovoltaik, Windenergie Offshore, Geothermie und ein Teil der Bioenergie 

verbleiben in der Festpreisvergütung. In Summe sind im Jahr 2012 bis zu 65 TWh bzw. 87 % 

der gesamten Einspeisung von EEG-Anlagen in der Direktvermarktung mit Grünstromprivi-

leg. Dadurch reduziert sich der nicht-privilegierte Letztverbrauch von 408,1 TWh auf 

259,2 TWh. Bis zum Jahr 2015 verschärft sich die Situation. In Summe wird bis zu 91 % 

bzw. 103,8 TWh der Stromerzeugung in Verbindung mit dem Grünstromprivileg direkt ver-

marktet. Ausschließlich ältere Fotovoltaikanlagen und Bioenergieanlagen mit sehr hohen 

Vergütungssätzen verbleiben im Festpreisvergütungsmodell. Diese Entwicklung führt zu 

einer Reduktion des nicht-privilegierten Letztverbrauchs von 392,8 TWh auf 165,4 TWh, auf 

den die Netto-Förderkosten umgelegt werden. Da nur Anlagen im Festpreisvergütungsmodell 

verbleiben, deren Vergütungssätze weit von den erzielbaren Markterlösen entfernt sind, sin-

ken die Netto-Förderkosten zugleich deutlich weniger. Wenn alle Anlagen im Festpreisvergü-
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tungsmodell verbleiben würden, ergäben sich Netto-Förderkosten im Jahr 2015 von 

18,1 Mrd. €. Obwohl bei Beibehaltung des Grünstromprivilegs nur 9 % der Stromerzeugung 

von EEG-Anlagen über das Festpreisvergütungsmodell vergütet werden, belaufen sich die 

Netto-Förderkosten auf rund 10,9 Mrd. € bzw. rund 60 % der ursprünglichen Netto-

Förderkosten. 

2012 2013 2014 2015
Windenergie Onshore 100% 100% 100% 100%
Windenergie Offshore 0% 0% 100% 100%
Fotovoltaik 0% 0% 23% 69%
Geothermie 0% 0% 0% 100%
Wasserkraft 100% 100% 100% 100%
Bioenergie 79% 81% 86% 99%
Gase 100% 100% 100% 100%
Gesamt 87% 86% 89% 94%  

Tabelle 7-1:  Entwicklung der Anteile von EEG-Anlagen in der Direktvermarktung mit 

Grünstromprivileg nach EE-Technologien - Jahr 2012 bis 2015 

Die Betreiber von EEG-Anlagen profitieren vom Grünstromprivileg in erheblichem Ausmaß 

und erhalten ‚windfall profits‘ in mit den Jahren zunehmender Höhe. In Summe belaufen sich 

die ‚windfall profits‘ der Anlagenbetreiber im Jahre 2012 auf etwa 2,7 Mrd. € und steigen auf 

über 7,6 Mrd. € bis zum Jahr 2015. Bild 7—6 zeigt die durchschnittlichen ‚windfall profits‘ 

für Betreiber von EEG-Anlagen, die durch das Grünstromprivileg ermöglicht werden, nach 

Jahr und EE-Technologie. 
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Bild 7—6:  ‚windfall profits‘ von EEG-Anlagen durch das Grünstromprivileg nach EE-

Technologien - Jahre 2012 bis 2015 

Bereits im Jahr 2012 können Betreiber von Windenergieanlagen Onshore und Bioenergiean-

lagen durchschnittliche ‚windfall profits‘ in Höhe von etwa 30 bis 40 € je MWh und Betreiber 

von Wasserkraft bzw. Deponie-, Klär- und Grubengasanlagen sogar in Höhe von über 60 € je 

MWh bzw. 80 € je MWh erzielen. Bis zum Jahr 2015 steigt die Höhe der durchschnittlichen 

‚windfall profits‘ nochmals deutlich an und erreicht bei vielen EE-Technologien eine Höhe 

von bis zu 100 € je MWh und mehr. 

7.4 Bewertung und Handlungsempfehlungen 

Wie die Analysen gezeigt haben, sind durch das sog. Grünstromprivileg in den nächsten 

Jahren erhebliche zusätzliche Erhöhungen der spezifischen EEG-Umlage für nicht privilegier-

te Letztverbraucher zu erwarten. Vermeintliche Vorteile von Letztverbrauchern, die über das 

Grünstromprivileg von der EEG-Umlage befreit sind, werden sich dabei ebenfalls nicht erge-

ben. Die Betreiber von EEG-Anlagen, bei denen sich eine Direktvermarktung in Verbindung 

mit dem Grünstromprivileg wirtschaftlich rechnet, werden über zusätzliche Erlöse, sog. wind-

fall profits‘ die Vorteile weitgehend abschöpfen. Dies führt, wie gezeigt werden konnte, zu 

Mehrkosten der Förderung Erneuerbarer Energien bei allen nicht-privilegierten Letztverbrau-

chern im erheblichen Ausmaß. 

Insbesondere vor dem Hintergrund der Intention des EEG, eine kostenbasierte Förderung von 

Erneuerbaren Energien in der Stromversorgung zu verfolgen, ist das Grünstromprivileg daher 
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äußerst kritisch zu beurteilen.97

Die Regelung führt nicht dazu, dass Elektrizitätsunternehmen, die durch eine Versorgung 

ihrer Kunden mit einem überproportionalen Anteil von Strom aus Erneuerbaren Energien 

bereits dem Umwelt- und Klimaschutz ausreichend Genüge tun, entlastet werden. Da die 

Elektrizitätsversorgungsunternehmen ausschließlich auf Strom aus EEG-Umlagen mit niedri-

gen Vergütungssätzen zur Erreichung des erforderlichen 50 %-Anteils zurückgreifen (kön-

nen), wird vielmehr eine Situation geschaffen, in der ausschließlich EE-Technologien mit 

hohen Netto-Förderkosten im EEG verbleiben. Die Kosten für diese teuren EE-Technologien, 

wie z. B. Fotovoltaikanlagen, Windenergieanlagen Offshore, geothermische Anlagen sowie 

Biogasanlagen, werden auf einen geringeren Letztverbraucherabsatz umgelegt werden und 

erhöhen die spezifische EEG-Umlage. So können Grünstromprodukte geschaffen werden, bei 

 Die Vorteile einer Förderung von Grünstromprodukten sind 

daher gering. Potenzielle Vorteile ergeben sich durch eine direkte Kopplung der Stromerzeu-

gung aus EEG-Anlagen und Vertriebsportfolien. Im Vergleich zu anderen Maßnahmen der 

Direktvermarktung, wie z. B. der geplanten Einführung eines optionalen Marktprämienmo-

dells, wird somit nicht nur die Möglichkeit einer Anbindung an den Großhandelsmarkt für 

Strom (und den Regelenergiemärkten), sondern zugleich die Möglichkeit einer Anbindung an 

den Vertriebsmarkt geschaffen. Dies kann einerseits dazu genutzt werden, Strukturen für 

Bilanzkreise mit hohen EE-Anteilen zu schaffen, und andererseits die Akzeptanz für eine 

politisch avisierte Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromversorgung zu 

erhöhen. Die wesentlichen energiewirtschaftlichen Vorteile können allerdings bereits durch 

die Möglichkeit einer Anbindung an den Großhandelsmarkt für Strom (und die Regelener-

giemärkte), z. B. bei entsprechender Ausgestaltung durch das optionale Marktprämienmodell, 

bei deutlich geringeren unerwünschten Mitnahmeeffekten erreicht werden. 

                                                 
97  Im Rahmen von Fördersystemen mit Mengenvorgaben, wie z. B. Quotenmodellen, sind Mitnahmeeffekte in 

Form von Marktrenten als Anreize erforderlich und können die Effizienz erheblich erhöhen. Im Rahmen des 

EEG sind Mitnahmeeffekte hingegen erheblich kritischer zu sehen, da diese im Wesentlichen auf Regulie-

rungsfehler zurückzuführen sind und damit keine Anreize für eine Erhöhung der Effizienz gegeben werden. 
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denen letztendlich nur ein sehr geringer volkswirtschaftlicher und ökologischer Nutzen vor-

handen ist.98

Zwar kann das Ziel einer verbesserten Integration Erneuerbarer Energien in den Markt er-

reicht werden. Potenziell gehen bereits im Jahr 2012 über 80 % der EEG-Mengen in die Di-

rektvermarktung und bis 2015 kann ein Wert von über 95 % erreicht werden. Die Fahrweise 

dieser Anlagen wird sich, soweit sie über entsprechende Steuerungsmöglichkeiten bei der 

Erzeugung verfügen, verstärkt an den Bedarfssignalen des Marktes - den Strompreisen am 

Großhandelsmarkt - orientieren. Dies wird allerdings, wie bereits ausgeführt wurde, zu erheb-

lichen Kosten erreicht. Zugleich wird die geplante Umsetzung der Verordnungsermächtigung 

zur verbesserten Markt- und Netzintegration, z. B. durch die Einführung eines Marktprä-

mienmodells, unterlaufen. Bei einer entsprechenden Ausgestaltung des Marktprämienmodells 

können die positiven Marktintegrationseffekte bei deutlich geringen Mitnahmeeffekten durch 

die Betreiber von EEG-Anlagen mindestens genauso gut erzielt werden. 

 

Darüber hinaus können zahlreiche Regelungen des EEGs durch das Grünstromprivileg de 

facto nicht die beabsichtigte Wirkung entfalten. Als Beispiele können hier zwei Bereiche 

angeführt werden. Die Förderung von Windenergieanlagen, die in den ersten Jahren mit einer 

erhöhten Anfangsvergütung erfolgt und anschließend auf eine Grundvergütung zurückgeführt 

wird, erzielt nicht ihre beabsichtigte Wirkung. Die Windenergieanlagen werden spätestens bei 

Wegfall des Anspruchs auf eine höhere Anfangsvergütung in die Direktvermarktung wech-

seln. Dieses ist insbesondere in Hinsicht auf die Stimulierung von Repowering von Altanla-

gen im EEG problematisch. Die mögliche zusätzliche Förderung von 0,5 Cent je kWh bei 

Repowering wird keine wirtschaftlichen Anreize setzen und führt somit dazu, dass ein 

Repowering von alten Windenergieanlagen nicht stattfinden wird. Zum anderen werden im 

Rahmen des EEGs zahlreiche Anreize zur Erhöhung der Effizienz durch gekoppelte Erzeu-

gung von Strom- und Wärme sowie zu nachhaltigeren Brennstoffen (z. B. zusätzliche Vergü-

tung für nachwachsende Rohstoffe) gesetzt. Da ein wesentlicher Teil dieser Anlagen sich 

nicht mehr in der Festpreisvergütung befinden, werden diese Anreize nicht wirksam. 

                                                 
98  Allgemein sind Grünstromprodukte in Deutschland vor dem Hintergrund der Fördermechanismen für Erneu-

erbare Energien aus ökologischer Sicht schwierig zu bewerten. Eine zusätzliche Förderung ist nur in den sel-

tensten Fällen gegeben, da die Förderung von Erneuerbaren Energien bereits über das EEG erfolgt. 
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Die Analysen und Bewertungen haben gezeigt, dass das Grünstromprivileg in seiner heutigen 

Form für eine Förderung Erneuerbarer Energien innerhalb des EEG nicht geeignet ist. Mög-

lichkeiten einer Anpassung, wie z. B. einer Erhöhung des notwendigen Anteils an Strom aus 

EEG-Anlagen, der erforderlich ist, um von der EEG-Umlage befreit zu werden, können die 

zahlreichen negativen Folgewirkungen zwar lindern, aber nicht beseitigen. Im Rahmen einer 

Förderung über eine feste Einspeisevergütung ggf. ergänzt um ein Marktprämienmodell, stellt 

die Direktvermarktung mit Grünstromprivileg keine sinnvolle Ergänzung in Form einer zu-

sätzlichen Option dar. Als abschließende Empfehlung kann daher ausschließlich die Abschaf-

fung des Grünstromprivilegs in seiner heutigen Form und grundsätzlichen Systematik emp-

fohlen werden. 

Sollte weiterhin eine Förderung von Grünstromprodukten im Rahmen des EEGs gewollt sein 

und gerade entwickelnde Handels-, Vertriebs- und Organisationsstrukturen genutzt werden, 

sollte dies nicht ohne Berücksichtigung und unabhängig von der geplanten Einführung des 

optionalen Marktprämienmodells erfolgen. Das optionale Marktprämienmodell kann, wenn es 

im Rahmen der EEG-Novelle eingeführt wird, ab Anfang des Jahres 2012 bei einer entspre-

chenden Ergänzung die Funktion einer Weiterentwicklung einer Förderung von Grünstrom-

produkten übernehmen. In diesem Zusammenhang sollte geprüft werden, ob die Integration 

des Grünstromprivilegs – im Sinne einer Verbesserung der Rahmenbedingungen für Grün-

stromprodukte – in das optionale Marktprämienmodell sinnvoll, möglich und zielführend ist. 

Eine zu prüfende Option kann z. B. in der Gewährung eines zusätzlichen Bonus bei Vertrieb 

der Stromerzeugung von EEG-Anlagen im Marktprämienmodell als ein 100 %-iges Grün-

stromprodukt angesehen werden.99

                                                 
99  In diesem Fall ist das Doppelvermarktungsverbot für Stromerzeugung aus EEG-Anlagen im Marktprämien-

modell explizit aufzuheben. 

 Die Höhe des Bonus sollte dabei angemessen sein und 

berücksichtigen, dass die energiewirtschaftlichen Vorteile der zusätzlichen Förderung von 

Grünstromprodukten bei den aktuellen rechtlichen Rahmenbedingungen der Förderung der 

Stromerzeugung Erneuerbarer Energien in der Stromversorgung gering sind. Andernfalls 

würden sich weiterhin erhebliche zusätzliche Mitnahmeeffekte für EEG-Anlagenbetreiber 

ergeben mit der Folge zusätzlicher Förderkosten. Der Bonus sollte somit im Wesentlichen 

einen zusätzlichen Anreiz geben, in das Marktprämienmodell zu wechseln und die Wert-
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schöpfungskette von der Erzeugung über den Handel bis zum Vertrieb schließen. Aus Sicht 

der Gutachter sollte der Bonus maximal 2 € je MWh betragen. 

Am 20.01.2011 wurde eine Änderung des § 37 Absatz 1 Satz 2 des EEG durch das Bundes-

umweltministerium vorgeschlagen.100 Dieser Vorschlag sah bereits für das Jahr 2011 eine 

unterjährige Anpassung des Grünstromprivilegs vor. Es war vorgesehen, die Umlagebefreiung 

für Unternehmen, die das Grünstromprivileg ab Mitte des Jahres 2011 nutzen, auf 2 Cent je 

kWh zu begrenzen. Die unterjährige Anpassung wurde mittlerweile verworfen und die Ände-

rung soll zum 01.01.2012 in Kraft treten.101

Ergänzend zu den ursprünglichen Berechnungen wurden daher im Rahmen der Studie zusätz-

liche Berechnungen im Hinblick auf die Auswirkungen der geplanten Veränderung des Grün-

stromprivilegs durchgeführt. Die Deckelung der Befreiung von der EEG-Umlage auf 2 Cent 

je kWh senkt das wirtschaftliche Inanspruchnahmepotenzial. Nur für die Stromerzeugung auf 

Basis Deponie-, Klär- und Grubengas ist eine Direktvermarktung mit Grünstromprivileg in 

den Jahren 2012 bis 2015 weiterhin vollständig wirtschaftlich. Daneben existieren wirtschaft-

liche Inanspruchnahmepotenziale bei der biogenen Stromerzeugung und bei Stromerzeugung 

in Windenergieanlagen Onshore mit einem Anteil von jeweils 60 bis 70 % der gesamten 

Stromerzeugung. Die Mitnahmeeffekte der Anlagenbetreiber sinken im Rahmen des modifi-

zierten Grünstromprivilegs ebenfalls entsprechend ab. In Summe betragen die zusätzlichen 

Einnahmen der EEG-Anlagenbetreiber im Jahr 2012 rund 230 Mio. € und steigen bis zum 

Jahr 2015 auf rund 370 Mio. € an. Der erhebliche Anstieg der EEG-Umlage durch das Grün-

stromprivileg in seiner bisherigen Form wird ebenfalls erheblich abgeschwächt. Die Erhöhung 

der spezifischen EEG-Umlage durch das Grünstromprivileg reduziert sich durch die Verände-

rung auf etwa 2 € je MWh im Jahr 2012 und erhöht sich bis 2015 nur leicht auf 4 € je MWh 

bis 2015. 

 Die vorgesehene Anpassung des Grünstromprivi-

legs soll gemäß dem Kabinettsbeschluss explizit im Rahmen der EEG-Novelle geprüft wer-

den. 

                                                 
100  Bundesumweltministerium (2011): Eckpunkte für eine kurzfristige Änderung des EEG bei Fotovoltaik und 

beim Grünstromprivileg zur Kostendämpfung; Stand 20.01.2011. 

101  Änderungsantrag zum "Entwurf eines Gesetzes zur Umsetzung der Richtlinie 2009/28/EG zur Förderung der 

Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen". 
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Bild 7—7:  Entwicklung der EEG-Umlage mit und ohne Grünstromprivileg - 2012 bis 

2015 

Obwohl die Auswirkungen des modifizierten Grünstromprivilegs auf die EEG-Umlage und 

somit die Strompreise für Endverbraucher erheblich geringer sind, ist eine vollständige Ab-

schaffung bzw. eine wie oben skizzierte Weiterentwicklung im Rahmen des Marktprämien-

modells zu empfehlen. Einerseits bleiben unerwünschte Mitnahmeeffekte bei einigen EEG-

Anlagenbetreibern erhalten und zahlreiche Regelungen des EEG werden ebenfalls weiterhin, 

wenn auch in abgeschwächter Form, konterkariert. Andererseits führt die Konkurrenz zwi-

schen dem Marktprämienmodell und dem modifizierten Grünstromprivileg weiterhin zu 

einem nicht wünschenswerten „Wettlauf“ von Fördermodellen.102

Aufgrund der dargestellten Herausforderungen bei der Weiterentwicklung des gesamten 

EEGs und insbesondere des Grünstromprivilegs sowie der geplanten Einführung des optiona-

len Marktprämienmodells kann ausschließlich eine Abschaffung des Grünstromprivilegs im 

Rahmend der EEG-Novelle empfohlen werden. 

 

                                                 
102  Darüber hinaus muss ebenfalls berücksichtigt werden, dass im Rahmen der hier durchgeführten Berechnun-

gen ein moderater Anstieg der Strompreise am Großhandelsmarkt auf Basis aktueller Terminmarktnotierun-

gen unterstellt wurde. Sollte sich eine erhebliche Preiserhöhung am Großhandelsmarkt, z. B. getrieben durch 

unerwartete Preisanstiege für Steinkohle und Erdgas an den Weltmärkten, ergeben, würde das Grünstrompri-

vileg auch in der modifizierten Form zu weiteren Mitnahmeeffekten für EEG-Anlagenbetreiber und Erhö-

hungen der EEG-Umlage führen. 
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8 Zusatzuntersuchung zur zukünftigen Ausgestaltung der 

Vergütungsregelung für Fotovoltaikanlagen (AP 8) 

8.1 Hintergrund 

In den Jahren 2009 und 2010 erfolgte ein erheblicher und deutlich über früheren Erwartungen 

und Zielgrößen liegender Zubau an Fotovoltaikanlagen. Der Zubau in 2010 betrug ca. 

7.000 MW, so dass die installierte Leistung Ende 2010 in Deutschland ca. 17.000 MW betrug. 

Aufgrund der – im Verhältnis z. B. zu Windenergie – hohen EEG-Vergütungssätze für Foto-

voltaik (PV) einerseits und der geringen Anzahl von Sonnenstunden in Deutschland und 

dadurch bedingten niedrigen Volllaststundenzahl der Anlagen führt diese Entwicklung dazu, 

dass der Anteil der Fotovoltaik an den gesamten EEG-Förderkosten sehr hoch, der Anteil an 

der gesamten in EEG-Anlagen erzeugten Energie jedoch vergleichsweise gering ist. 

Die – in Erkenntnis dieser volkswirtschaftlich nachteilig eingeschätzten Entwicklung – außer-

planmäßigen Kürzungen der Vergütung für PV-Anlagen im Jahr 2010 haben dabei nicht zu 

einer signifikanten Verringerung des Zubaus geführt. Auch für das Jahr 2011 wird wiederum - 

trotz einer geplanten weiteren Anpassung des EEG - ein Zubau in ähnlicher Größenordnung 

wie 2010 erwartet. 

Dabei zeigt sich, dass mit dem den EEG-Fördersätzen zugrundeliegenden Konzept der 

Kostenbasierung gerade in Hochtechnologiebranchen durch zum Teil erhebliche kurzfristige 

Kosten- und Preisdegressionen eine Mengensteuerung praktisch nicht erreichbar ist. Eine 

Mengensteuerung ist bei dem Ansatz einer Festpreisvergütung neben Unsicherheiten hinsicht-

lich der tatsächlich erzielbaren Kosten- und Preisdegressionen zusätzlich durch ein im besten 

Fall approximativ abschätzbares wirtschaftliches Potenzial zu den jeweiligen Vergütungssät-

zen und insbesondere durch erhebliche Unsicherheiten bei der Geschwindigkeit der Erschlie-

ßung dieses Potenzials de facto mit erheblichen Ungenauigkeiten verbunden. Mit der Novel-

lierung des EEG im Jahr 2009 wurde das sogenannte Konzept des „atmenden Deckels“ einge-

führt.103

                                                 
103  Das Konzept des „atmenden Deckels“ wurde im Rahmen des Energiekonzepts der Bundesregierung als 

Element der Mengensteuerung bei der Förderung von PV-Anlagen bekräftigt. 

 Gemeint ist damit ein Element zur expliziten Steuerung der Zubaumenge von PV-
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Anlagen über eine flexible, vom beobachteten Zubau abhängige Degression der Vergütung 

für PV-Anlagen. Bereits im Jahr 2010 erfolgte eine weitere Anpassung der EEG-Vergütung 

für PV-Anlagen, da sich der Anpassungsmechanismus als zu langsam und als zu wenig aus-

geprägt erwiesen hat, um als Element der Mengensteuerung wirksam zu sein. Dabei wurde 

allerdings das grundsätzliche Design beibehalten, so dass die immanente Problematik der 

Ausgestaltung des Fördermechanismus erhalten bleibt. So wird auch aktuell eine weitere 

Anpassung des EEG vorgenommen, allerdings wiederum ohne das grundsätzliche Design des 

Fördermechanismus an die gewonnenen Erfahrungen anzupassen. 

Das BMWi hat Consentec und r2b energy consulting deshalb in einer Zusatzuntersuchung 

zum vorliegenden Gutachten damit beauftragt, ein nachhaltiges Konzept zur Ausgestaltung 

der flexiblen Degressionsregelung vorzuschlagen, das geeignet ist, politisch vorgegebene 

Mengen- und Ausbauziele mit einem stabileren Mechanismus umzusetzen und die Wirksam-

keit des Elements der Mengensteuerung - des atmenden Deckels - zu erhöhen. 

Nachfolgend stellen wir einerseits unseren diesbezüglichen Vorschlag dar und erläutern seine 

wesentlichen Charakteristika anhand beispielhafter Simulationsrechnungen. Andererseits 

werden auf Basis historischer und aktueller Marktentwicklungen mögliche Zielkorridore 

aufgezeigt, die auf der einen Seite mit dem Ziel der Technologieentwicklung der PV zur 

(betriebswirtschaftlichen) Marktreife und auf der anderen Seite mit für die deutsche Volks-

wirtschaft und für die Endverbraucher begrenzten zusätzlichen Belastungen durch den weite-

ren Ausbau der Fotovoltaik in Deutschland im Einklang stehen. 

In einer ergänzenden Analyse untersuchen wir die möglichen quantitativen Auswirkungen 

einer Einführung des vorgeschlagenen Vergütungssystems hinsichtlich der Genauigkeit der 

Einhaltung der Mengenziele sowie der resultierenden Förderkosten. 

8.2 Historische und zukünftige Entwicklung des Ausbaus 

Der Ausbau der Fotovoltaik in Deutschland seit dem Jahr 2000 basiert ausschließlich auf der 

Förderung mittels des EEG. Wie aus Bild 8—1 ersichtlich wird, ist die installierte Leistung 

seit 2000 exorbitant gestiegen. Lag der jährliche Zubau in den Jahren 2001 bis 2003 bei rund 

100 MW pro Jahr, stieg dieser in den Jahren 2004 bis 2006 im Durchschnitt auf etwa 

650 MW pro Jahr an. Ab dem Jahr 2007 haben sich die jährlichen Zubauten noch einmal 

erheblich erhöht und im Jahre 2010 kann von einem Zubau von etwa 7.000 MW ausgegangen 
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werden. Entsprechend der Zunahme der installierten Leistung ist die Erzeugung, die über das 

EEG vergütet wird, rasant angestiegen. Aufgrund des beschleunigten Ausbaus der installier-

ten Leistung ist die Zunahme der zu vergütenden Einspeisung in vollem Umfang jeweils erst 

verzögert wirksam, da durch die unterjährigen Zubauten die neu in Betrieb genommenen 

Anlagen ihren vollen Jahresertrag erst im Jahr nach der Inbetriebnahme erzeugen. 
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Bild 8—1:  Entwicklung der installierten Leistung und Stromeinspeisung von netzgekop-

pelten PV-Anlagen in Deutschland - Jahre 2000 bis 2010 

So kann für die bis Ende des Jahres 2010 in Betrieb genommenen Anlagen eine durchschnitt-

liche jährliche Einspeisung von etwa 16 TWh erwartet werden. Aufgrund der garantierten 

Vergütungsdauer des EEG von 20 Jahren ergeben sich somit für die bereits installierten Anla-

gen Brutto-Förderkosten in Höhe von etwa 6,7 Mrd. € pro Jahr, die in jedem Jahr bis über die 

Mitte des nächsten Jahrzehnts hinaus von den Verbrauchern zu zahlen sind.104

                                                 
104  Die Eigenverbrauchsregelung für Anlagen mit Inbetriebnahme 2009 und 2010 kann je nach Inanspruchnah-

me sowohl die Brutto- als auch die Nettoförderkosten geringfügig senken. Allerdings führt dieses nicht zu 

einer tatsächlichen Entlastung der Volkswirtschaft und der Endverbraucher, da einerseits die Einnahmen der 

öffentlichen Hand sinken und andererseits die Umlagebasis für die EEG-Umlage, Netzentgelte und KWK-

Umlage verringert wird. Siehe hierzu auch AP 3/4. 

 Rechnet man 

die entsprechenden Vermarktungserlöse und vermiedenen Netznutzungsentgelte den Brutto-

förderkosten entgegen, sinkt dieser Betrag zwar auf knapp 6 Mrd. € pro Jahr, er führt aber 
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immer noch zu einer erheblichen Belastung der nicht-privilegierten Endverbraucher über die 

EEG-Umlage in Höhe von etwa 1,5 Cent je kWh.105

Der unerwartete Zubauboom muss vor diesem Hintergrund als Fehlentwicklung mit erhebli-

chen Kostenbelastungen betrachtet werden. Zwar war die Degression der Vergütungssätze 

insbesondere durch die zusätzliche Absenkung der Vergütungssätze im Rahmen der außeror-

dentlichen Anpassung im Jahre 2010 höher als erwartet, eine Eindämmung der Kosten in 

erforderlichem Umfang konnte allerdings aufgrund der hohen Zubauzahlen trotzdem nicht 

erreicht werden. Zugleich ist bei dieser Entwicklung problematisch, dass der Zielkorridor für 

den Zubau in Folge der Entwicklung massiv erhöht wurde, obwohl eine volkswirtschaftliche 

Wettbewerbsfähigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen bei weitem nicht erreicht wurde 

und in absehbarer Zukunft erreicht wird. Bild 8—2 macht dies anhand der unterstellten Ent-

wicklung der installierten Leistung in den Leitszenarien des Bundesministeriums für Umwelt, 

Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) deutlich. 

 

                                                 
105  Durch die Inflation nehmen die realen Werte im Zeitverlauf bis Mitte des nächsten Jahrzehnts ab, weil das 

EEG keine Inflationsanpassung der Vergütungssätze für bestehende Anlagen vorsieht. Auf der anderen Seite 

sind die bei der Berechnung der Netto-Förderkosten angesetzten vermiedenen Netznutzungsentgelte eine 

„scheinbare“ Reduktion, weil davon ausgegangen werden kann, dass durch den Ausbau der Fotovoltaik ins-

besondere die Verteilungsnetze ausgebaut werden müssen. Somit entstehen in der Regel zusätzliche Kosten 

und keine Einsparungen, was die Endverbraucher über die Netzentgelte am Ende finanzieren müssen. Dane-

ben kann ebenfalls von zusätzlichen Kosten für Regelenergie ausgegangen werden sowie einer Verringerung 

der Vermarktungserlöse durch eine abnehmende Wertigkeit des eingespeisten Stroms aus PV-Anlagen bei 

weiterem Ausbau dieser Technologie. 
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Bild 8—2:  Entwicklung des Zielkorridors des Zubaus bis zum Jahr 2020 gemäß Leitsze-

nario 2007 bis 2010 

Die unterstellte installierte Leistung von PV-Anlagen wurde von etwa 10 GW im Leitszenario 

2007 bereits in den Leitszenarien 2008 und 2009 mehr als verdoppelt und im Leitszenario 

2010 auf rund 50 GW erhöht. Auf die aktuellen Fehlentwicklungen wurde somit nicht nur mit 

einer Reduktion der Vergütungssätze reagiert, sondern zugleich wurden Anpassungen der 

Ausbauziele in erheblicher Größenordnung vorgenommen. Im Saldo führt dies in der weiteren 

Konsequenz dazu, dass sich die bereits durch den in der Vergangenheit liegenden Zubau 

entstandenen zukünftigen Belastungen bei einem fortschreitenden Zubau mit den neuen Zie-

len trotz einer höheren Degression der Vergütungssätze weiter deutlich erhöhen werden. 

Dies wird bei einer Abschätzung der zukünftigen Belastungen der Endverbraucher auf Basis 

von aktuellen Einschätzungen bis zum Jahr 2015 deutlich. Unterstellt werden im Folgenden 

die geltende Gesetzeslage unter Berücksichtigung der aktuellen Anpassung sowie das Trend-

szenario der Mittelfristprognose106

                                                 
106  Vgl. hierzu Amprion et al. (2010) und Anhang 1. 

. Dabei wird davon ausgegangen, dass die aktuelle Anpas-

sung nur eine geringfügige Auswirkung auf die Kostenentwicklung hat und gegenüber dem 

Trendszenario der Mittelfristprognose keine Reduktion der Zubauleistung induziert. Die 

aktuelle Anpassung sieht einerseits ein teilweises Vorziehen der Degression des Jahres 2012 

nach dem ersten Halbjahr 2011 (Dachanlagen) bzw. ab September 2011 (Freiflächenanlagen) 

vor, wenn in der Periode zwischen 28. Februar 2011 und 1. Juni 2011 die auf ein Jahr hochge-
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rechnete, bei der Bundesnetzagentur gemeldete neu installierte Leistung den Grenzwert von 

mindestens 3.500 MW überschreitet. Andererseits wird eine zusätzliche Erhöhung der De-

gression um 15 % eingeführt, wenn die installierte Leistung 7.500 MW in der vorherigen 

Bezugsperiode – 1. Oktober des Vorvorjahres bis 30. September des Vorjahres – überschrei-

tet. Bei den heutigen Entwicklungen ist es wahrscheinlich, dass aufgrund eines deutlich ge-

ringeren Zubaus bis zur Mitte des Jahres 2011 die erste Regelung keine Auswirkung hat und 

zugleich bei einer deutlichen Erhöhung des Zubaus in der zweiten Jahreshälfte die zweite 

Regelung zu einer Verringerung der Vergütungssätze um 24 % führt. Basierend auf diesen 

Annahmen ergibt sich die in Bild 8—3 dargestellte Entwicklung der Stromerzeugung und der 

jährlichen Netto-Förderkosten für PV-Anlagen. 

0

5

10

15

20

25

30

35

40

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

2011 2012 2013 2014 2015

TW
h

M
rd

. €

Netto-Förderkosten (Neuanlagen ab 2011) Netto-Förderkosten (Bestand Ende 2010)

Energieerzeugung (Neuanlagen ab 2011) Energieerzeugung (Bestand Ende 2010)

 

Bild 8—3  Mögliche Entwicklung Stromerzeugung und Netto-Förderkosten von netzge-

koppelten PV-Anlagen in Deutschland - Jahre 2011 bis 2015 

Die Energieerzeugung der Anlagen steigt durch neu in Betrieb genommene Anlagen bis 2015 

um weitere rund 19 TWh auf, zusammen mit den Bestandsanlagen Ende 2010, fast 36 TWh 

an. Zugleich erhöhen sich allerdings auch die Netto-Förderkosten durch neu in Betrieb ge-

nommene Anlagen weiter. Neben den jährlichen Netto-Förderkosten der Bestandsanlagen 

2010 von etwa 5,9 Mrd. € sind im Jahr 2015 zusätzliche jährliche Netto-Förderkosten in Höhe 

von rund 3,3 Mrd. € von den Verbrauchern zu tragen. Bei den aktuellen Regelungen des EEG 

ist somit eine weitere Erhöhung der Netto-Förderkosten bis 2015 um etwa 36 % auf dann über 

9 Mrd. € als realistische Erwartung anzusetzen. Dies führt zu einer spezifischen EEG-Umlage 

von über 2,3 Cent je kWh allein aufgrund der Förderung der Fotovoltaik in Deutschland und 
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über die garantierte Vergütungsdauer von 20 Jahren zu einer langfristigen Belastung der 

Endverbraucher über einen entsprechend langen Zeitraum in den Folgejahren.107

8.3 Ausbauziel für PV-Anlagen bis zum Jahr 2020 

 

Bei der Einführung einer bewussten Mengensteuerung für den PV-Ausbau sind die 

Zubaumengen an den allgemeinen energiepolitischen Zielen zu orientieren. Diese sind grund-

sätzlich im Energiekonzept der Bundesregierung aus dem Herbst 2010 beschrieben. Das 

Energiekonzept enthält dabei zwar keine detaillierten quantitativen Angaben, z. B. zum ange-

strebten Ausbau der PV in Deutschland, stützt sich aber auf die in 2010 von einem Konsorti-

um von Forschungsinstituten ermittelten Energieszenarien, die mögliche und aus heutiger 

Sicht sinnvoll durchführbare Wege zur Erreichung der energiepolitischen Ziele auch quantita-

tiv beschreiben [17]. 

Angesichts der hohen Dynamik in der technologischen Entwicklung im Bereich der erneuer-

baren Energien erscheint es dabei aus unserer Sicht nicht sinnvoll, bereits zum heutigen Zeit-

punkt sehr langfristige Ausbauziele für einzelne Technologien festzusetzen. Andererseits 

erfordert eine Mengensteuerung, gerade wenn sie über eine flexible Degressionsregelung 

erfolgen soll und damit Mehr- bzw. Mindermengen in einzelnen Perioden bewusst akzeptiert, 

sinnvollerweise einen Ansatz mit mehrjährigen Zielen. Wir haben in Abstimmung mit dem 
                                                 
107  Bei den Berechnungen wurden vereinfachend die Förderung des Eigenverbrauchs und der Eigenverbrauch 

bei Erreichung der Netzparität nicht berücksichtigt. Eine grundsätzliche Veränderung der Ergebnisse ist bei 

einer Berücksichtigung nicht zu erwarten, vielmehr kommt es tendenziell zu einer Verringerung der direkten 

Förderkosten bei gleichzeitiger Erhöhung der indirekten Förderkosten (Verminderung von Einnahmen der 

öffentlichen Hand etc.). Siehe hierzu AP 3 / 4. Ebenfalls wurde keine Fortführung des Grünstromprivilegs 

unterstellt, was zu einer Erhöhung der spezifischen EEG-Umlage für PV-Anlagen aufgrund einer Verringe-

rung der Umlagebasis führen würde. Darüber hinaus wurden zusätzliche Kosten für einen erforderlichen 

Ausbau der Verteilungsnetze und die erhöhten Anforderungen an Systemdienstleistungen bei dem unterstell-

ten Ausbau der Fotovoltaik in dieser Größenordnung nicht explizit berücksichtigt. Somit handelt es sich um 

eine konservative Abschätzung der Größenordnung der volkswirtschaftlichen Zusatzkosten. Zusätzlich ist zu 

berücksichtigen, dass eine Einhaltung des Zielkorridors von ca. 3.000 bis 3.500 MW neu installierter Leis-

tung pro Jahr ab 2012 unterstellt wurde und somit keine Ausreißer bei der neu installierten Leistung, die sich 

bei den aktuellen Vergütungsregelungen in der Vergangenheit ergeben haben und in der Zukunft ebenfalls 

nicht unwahrscheinlich sind, angenommen wurden. 
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BMWi bei der Ausgestaltung der zukünftigen Vergütungsregelung für PV-Anlagen deshalb 

den Zeitbereich bis 2020 betrachtet. Insbesondere zeigen auch die Ausführungen zur weiteren 

Entwicklung der PV-Förderung und möglichen, je nach Anlagenart sogar sehr wahrscheinli-

chen Erreichung der Netzparität in diesem Zeitraum (vgl. Kapitel 4), dass spätestens 2020 im 

Bereich PV eine grundlegende Umstellung des Fördersystems bis hin zum kompletten Weg-

fall der Fördernotwendigkeit sinnvoll sein kann.  

Für das Jahr 2020 werden in allen in [17] betrachteten Szenarien installierte PV-

Anlagenleistungen von in Summe 33,3 GW angesetzt. Vergleicht man diesen Zielwert mit der 

heute installierten Leistung von ca. 17 GW, wird im Zeitraum 2011 bis einschließlich 2020 

ein Zubau von insgesamt ca. 16 GW, also jährlich durchschnittlich ca. 1.600 MW, angestrebt. 

Da für 2011 von einem effektiv deutlich höheren Zubau ausgegangen werden kann, halten wir 

für das nachfolgend vorgeschlagene Vergütungssystem realistischen Anwendungszeitraum 

2012-2020 ein durchschnittliches jährliches Ausbauziel von 1.000 MW bis 1.500 MW für 

sinnvoll. Dieser Wert korrespondiert mit dem Vorschlag aus [18], wo ein Zielzubau von 

1.500 MW pro Jahr vorgeschlagen wurde. Wir verwenden diesen Wert deshalb nachfolgend 

als Grundlage für unsere beispielhaften quantitativen Betrachtungen. 

Wichtig ist dabei, dass die Zielmarke von 1.500 MW pro Jahr als Durchschnittswert, entspre-

chend einem Zubau von insgesamt 13.500 MW im Betrachtungszeitraum 2012–2020 betrach-

tet werden muss. Das Prinzip der flexiblen Vergütungsdegression über einen „atmenden 

Deckel“ akzeptiert bewusst, dass in einzelnen betrachteten Perioden Ausbauziele über- oder 

untererfüllt werden und leitet daraus Konsequenzen in Form einer automatischen Anpassung 

für die Entwicklung der Vergütungssätze ab. Bei der Ausgestaltung einer Vergütungsregelung 

mit flexibler Degression halten wir es deshalb zwar für dringend geboten, die Abweichungen 

in einzelnen Perioden vom angestrebten Mittelwert so stark wie möglich zu begrenzen. Da sie 

aber mit dem Prinzip des „atmenden Deckels“ nicht zu vermeiden sind, ist es wichtig, Ziel-

mengen als Durchschnittswerte zu interpretieren, so dass Über- oder Untererfüllungen von 

Ausbauzielen in den Folgeperioden über eine automatische Anpassung der Vergütungssätze 

kompensiert werden können. Sollen Mengenziele hingegen auch periodenscharf exakt einge-

halten werden, halten wir den Übergang auf ein alternatives Steuerungssystem für unabding-

bar. Ein Kurzabriss, wie eine solche Steuerung effizient ausgestaltet werden könnte, wird in 

Abschnitt 8.4 gegeben. 
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Die heutige Auslegung des Vergütungssystems im EEG auf ca. 3.000 bis 3.500 MW bei einer 

Degression von 9 % und eine Anpassung des Zielkorridors auf 50.000 MW, wie im Leitsze-

nario 2010108

8.2

, ist aus Ansicht der Gutachter hingegen sowohl vor dem Hintergrund des erheb-

lichen weiteren Anstiegs der Netto-Förderkosten (vgl. Abschnitt ) nicht sinnvoll als auch 

vor dem Hintergrund des Ziels der Technologieentwicklung sowie aus industriepolitischer 

Perspektive nicht notwendig. 

Der Markt für Fotovoltaikanlagen ist bereits heute ein internationaler Markt. Trotz der massi-

ven Förderung und des damit einhergehenden hohen Zubaus in Deutschland wurde in den 

letzten Jahren seit 2007 nur etwa die Hälfte der zugebauten Anlagenleistung in Deutschland 

installiert. Getrieben wurde die Entwicklung sowohl in Deutschland als auch in den anderen 

Ländern, wie z. B. Spanien, der Tschechischen Republik, Italien und Japan, bisher im We-

sentlichen durch die Förderbedingungen in den unterschiedlichen Ländern. Für die Zukunft ist 

davon auszugehen, dass Deutschland die Rolle des Leitmarktes sowohl in Europa als auch 

weltweit zunehmend verliert und zumindest mittelfristig der Förderung eine geringere Bedeu-

tung für den PV-Ausbau im internationalen Kontext zukommt. Die aktuelle Studie „Wegwei-

ser Solarwirtschaft“109

                                                 
108  Vgl. BMU (2010): Leitstudie 2010 - Langfristszenarien und Strategien für den Ausbau der erneuerbaren 

Energien in Deutschland bei Berücksichtigung der Entwicklung in Europa und global. 

 im Auftrag des BSW - Bundesverbandes Solarwirtschaft e. V. - geht 

von einem Anteil des Zubaus in Deutschland am weltweiten Zubau im Jahr 2012 von unter 

40 % und von rund 25 % im Jahr 2014 aus. Längerfristig wird davon ausgegangen, dass sich 

diese Tendenz weiter fortsetzt und dieser Wert im Jahr 2020 bis auf rund 6 % abgesunken ist. 

Zugleich betrug der Marktanteil der deutschen Modulhersteller im deutschen Markt gemäß 

dieser Studie im Jahr 2010 nur 20 %. Weltweit setzen die deutschen Modulhersteller in etwa 

Module mit identischer Leistung ab. Die Studie geht davon aus, dass die Absatzmenge deut-

scher Modulhersteller auf den internationalen Märkten in den nächsten Jahren erheblich 

steigt. Dieser Anstieg kann genutzt werden, um eine Verringerung der Zubauleistung in 

Deutschland zu kompensierten und kann zugleich für ein mögliches weiteres Wachstum der 

Produktionskapazitäten für Solarmodule in Deutschland genutzt werden. Beide Entwicklun-

gen zeigen, dass aus industriepolitischer Perspektive eine Förderung deutscher Modulherstel-

109  Roland Berger / Prognos (2010): PV-Roadmap 2020 - Wettbewerbsfähig - auf dem Weg zu einer bedeuten-

den Säule der Energieversorgung. 
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ler weder möglich noch sinnvoll ist. Die deutschen Modulhersteller befinden sich bereits 

heute auf dem deutschen Heimatmarkt in einer Wettbewerbssituation zu ausländischen Her-

stellern und müssen sowohl auf dem Heimatmarkt als auch im internationalen Markt ihre 

Wettbewerbsfähigkeit beweisen. 

Hierbei ergeben sich sowohl kurz- als auch mittelfristig aufgrund signifikanter Wachstums-

dynamiken in verschiedenen internationalen Märkten erhebliche wirtschaftliche Möglichkei-

ten. Dabei wird die Bedeutung der Märkte in den unterschiedlichen Ländern bereits in den 

nächsten Jahren weniger von Förderbedingungen bestimmt werden, sondern sich vielmehr 

aufgrund der Standortvoraussetzungen ergeben. Wie in AP 3/4 ausgeführt, kann davon ausge-

gangen werden, dass in Deutschland bereits etwa in 2013 die sog. Netzparität erreicht wird. 

Zu diesem Zeitpunkt ist ein Zubau von Anlagen, wenn ein hoher Eigenverbrauchsanteil er-

reicht werden kann und gute Standortbedingungen vorliegen, betriebswirtschaftlich renta-

bel.110

                                                 
110  Wie in AP 3 /4 ausgeführt, bedeutet die betriebswirtschaftliche Rentabilität keine volkswirtschaftliche 

Konkurrenzfähigkeit zu anderen Erzeugungstechnologien, da weiterhin indirekte Kostenvorteile durch Aus-

nahme von Steuern und Abgaben sowie Netznutzungsentgelten gegeben sind.  

 Das betriebswirtschaftlich erschließbare Potenzial wird sich in den Folgejahren bei 

weiteren Kostendegressionen für PV-Anlagen und ggf. weiter steigenden Strompreisen für 

Endkunden ausweiten. D. h., selbst bei einer sofortigen Einstellung der PV-Förderung in 

Deutschland kann davon ausgegangen werden, dass sich mittelfristig ein marktgetriebener 

Ausbau an geeigneten Standorten (mit einem hohen Eigenverbrauch) einstellt. In anderen 

Ländern mit günstigeren Standortbedingungen hinsichtlich der globalen Solarstrahlung kann 

über die geringeren spezifischen Stromgestehungskosten durch eine höhere erzielbare Voll-

laststundenzahl bereits früher ein marktgetriebener Zubau erwartet werden. Bei entsprechend 

guten Bedingungen hinsichtlich der globalen Solarstrahlung kann dieser nicht nur bei hohen 

Eigenverbrauchsanteilen betriebswirtschaftlich rentabel sein, sondern es kann sich z. B. in 

Südeuropa und Nordafrika bereits etwa Mitte dieses Jahrzehnts eine Konkurrenzfähigkeit von 

Fotovoltaikanlagen in einigen Bereichen ergeben. Vor dem Hintergrund des Ziels der Techno-

logieentwicklung ist somit zu erwarten, dass sich die Fotovoltaik auch ohne eine weitere 

massive Förderung und entsprechend hohen Zubauzahlen in Deutschland und weltweit bereits 

kurz- und mittelfristig (in Deutschland mittel- und langfristig) als Technologie marktgetrieben 

etablieren wird. 
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Der Zielkorridor eines Zubaus von 1.500 MW p.a. in den nächsten Jahren kann somit als ein 

sukzessiver Übergang zu einer marktgetriebenen Zubauentwicklung angesehen werden, der 

einen unerwünschten kurzfristigen Zubaustopp in Deutschland verhindert und eine Überlei-

tung zu einem Zubau in Deutschland in Anwendungsfällen, in denen bei hohen Eigenver-

brauchsanteilen und guten Standortbedingungen die Stromerzeugung zumindest betriebswirt-

schaftlich rentabel ist, ermöglicht. Sowohl das Ziel der Technologieentwicklung als auch der 

Erhalt der deutschen Solarindustrie als wesentliches industriepolitisches Argument, werden 

dadurch nicht gefährdet, da beide Aspekte zukünftig im Wesentlichen von anderen Entwick-

lungen getrieben werden. 

Eine Anpassung des Fördersystems sollte somit in den nächsten Jahren wesentlich auf zwei 

Punkte ausgelegt sein: Einerseits sollte eine weitere Erhöhung der Belastungen für die 

Volkswirtschaft und die Endverbraucher begrenzt werden. Andererseits sollte eine möglichst 

kurzfristige Anpassung an die tatsächlichen Marktbedingungen und ggf. eine automatische 

Einstellung der direkten Förderung erfolgen, wenn ein marktgetriebener Zubau ohne direkte 

Förderung erfolgt. 

8.4 ‚First Best‘-Lösung 

Aus ökonomischer Perspektive kann eine sog. ‚first best‘-Lösung auf Basis eines Instruments 

der Mengensteuerung gefunden werden, die einerseits eine exakte Einhaltung des Mengen-

ziels hinsichtlich der direkt geförderten PV-Anlagenleistung und andererseits bei ausreichen-

dem Wettbewerb innerhalb der Solarwirtschaft zu einer effizienten Kostendegression zur 

Einhaltung der Mengenziele führt. In der Umsetzung wäre dies durch die Einführung einer 

jährlichen oder halbjährlichen Auktion möglich. In dieser Auktion werden Rechte auf Vergü-

tung nach dem EEG versteigert. Die Menge der zu versteigernden Vergütungsrechte ergibt 

sich aus dem jährlichen bzw. halbjährlichen Mengenziel für den Zubau. Als Auktionsteilneh-

mer kommen dabei z .B. die Modulhersteller in Frage. Diese können in der Auktion bieten 

und erhalten bei Zuschlag ein Zertifikat über das Vergütungsrecht gemäß dem im EEG festge-

schriebenen Vergütungssatz und der Vergütungsdauer. Dieses können sie über die Wertschöp-

fungskette PV-Anlagenhersteller und Anlageninstallateure bis zum Endkunden zusammen mit 

den zugehörigen PV-Modulen weiterverkaufen. Bei entsprechendem Wettbewerb zwischen 

den Modulherstellern würde sich ein Auktionspreis ergeben, der sich aus der Differenz zwi-

schen Barwert der Vergütungszahlungen und tatsächlichen Kosten der PV-Anlagen ergibt. 
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Die Solarwirtschaft würde in diesem Fall folglich ihre tatsächlichen Kostenerwartungen (ggf. 

zuzüglich einer Risikoprämie) offenbaren, und sowohl unerwünschte Mitnahmeeffekte als 

auch eine Abweichung vom Mengenziel würden aufgrund einer Unterschätzung der Kosten-

degression bei der Festlegung der Vergütungssätze im EEG verhindert. Die Auktionserlöse, 

die sich letztendlich somit aus möglicherweise überhöhten Vergütungssätzen ergeben, können 

als Einnahmen zur Reduktion der EEG-Umlage und somit der Belastungen der Endverbrau-

cher verwendet werden. Bei Erreichung eines marktgetriebenen Zubaus in der avisierten Höhe 

sollten sich bei einer solchen Auktion Gebotspreise einstellen, die approximativ den Wert der 

Vergütungsrechte widerspiegeln. In diesem Fall kann die direkte Förderung eingestellt wer-

den und der Zubau wird über Marktpreise erfolgen. 

Bei einer konkreten Ausgestaltung sind zahlreiche weitere Aspekte zu berücksichtigen. Neben 

den möglichen Ausgestaltungen des Auktionsdesigns (zugelassene Teilnehmer, Periodizität, 

Dauer der Gültigkeit der Zertifikate, Wiederverkaufsmöglichkeit,…) sind dies insbesondere 

die Art der Verwendung der Auktionserlöse zur Entlastung der EEG-Umlage sowie ggf. eine 

Durchführung von Teilauktionen für unterschiedliche Anlagengrößenklassen sowie Dachan-

lagen vs. Freiflächenanlagen. 

Eine Alternative zu dieser ‚first best‘-Lösung wird aus zwei Gründen im Folgenden vorge-

stellt. Einerseits enthält die ‚first best‘-Lösung ein Element, die Auktion, welches im aktuel-

len ordnungspolitischen Rahmen bei der Förderung der Erneuerbaren Energien in dieser Form 

nicht vorgesehen ist und mit dem auch im internationalen Kontext keine belastbaren Erfah-

rungen vorliegen. Andererseits kann das im Folgenden vorgeschlagene Vergütungskonzept, 

auch wenn es bei der ‚ex ante‘ erforderlichen Parametrisierung zusätzliche Abschätzungen 

erforderlich macht, bei entsprechender Ausgestaltung wesentliche Schwächen des heutigen 

Vergütungsmodells beseitigen und eine höhere Effizienz erreichen, ohne den grundsätzlichen 

Ansatz des heutigen Vergütungssystems zu verändern. 

8.5 Vorschlag zum zukünftigen Vergütungskonzept 

Nachfolgend schildern wir die Eigenschaften und die Ausgestaltung des von uns vorgeschla-

genen Vergütungskonzeptes. Wir weisen explizit darauf hin, dass bei dem Vorschlag zu 

einem zukünftigen Vergütungskonzept sowohl der Wirkungsmechanismus an sich als auch 

die Parametrierung von entscheidender Bedeutung sind. Das Vergütungskonzept selber entfal-
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tet eine wünschenswerte Lenkungswirkung. Die kurzfristige Umsetzung der wünschenswerten 

Lenkungswirkung muss durch die Parametrierung sicher gestellt werden. 

8.5.1 Grundlagen  

Wesentlich für den erarbeiteten Vorschlag war die Erkenntnis, dass die stabile Erreichung von 

Zubaumengenzielen über mehrere Perioden hinweg mit einer ‚ex-ante‘ fixen oder zumindest 

determiniert gestaffelten Vergütungsregelung nicht oder nur mit sehr hohen Unsicherheiten 

möglich ist. Insbesondere verbleiben selbst bei exakter Approximation der erwarteten Kos-

tendegressionen signifikante Unsicherheiten über die Höhe und Ausschöpfung des jeweiligen 

Zubaupotenzials. Diese Unsicherheiten können wegen der Vielzahl der auf sie wirkenden 

politischen, ökonomischen und technischen Einflussfaktoren in Prognosen nur sehr unvoll-

kommen approximiert werden.  

Diese Unsicherheiten führen dazu, dass fix gestaffelte Vergütungsregelungen, wie auch die 

aktuellen politischen Diskussionen zeigen, zwangsläufig in vergleichsweise kurzen Abständen 

neu justiert werden müssen. Die politische Entscheidungsfindung im Vorfeld einer solchen 

Justierung erweist sich aber, gerade wegen der Schwierigkeit einer genauen quantitativen 

Beschreibung der erwarteten Entwicklung als schwierig und ist vielfältigen subjektiven Ein-

flüssen unterworfen. Insbesondere kann die periodische Infragestellung der Vergütungsrege-

lungen mit häufig nicht nur justierender Wirkung eine stabile, damit prognostizier- und steu-

erbare Entwicklung des PV-Zubaus gefährden und somit die Erreichung der eigentlich ange-

strebten Mengenziele erschweren oder sogar verhindern. Zugleich ergibt sich in der Regel 

eine erhebliche Zeitverzögerung bei der Anpassung des Vergütungssystems, mit der Folge 

von erheblichen Abweichungen zwischen einem avisierten Zielzubau und dem tatsächlichen 

Zubau. 

Wir schlagen deshalb eine Vergütungsregelung mit flexibler Degression der Vergütungssätze 

vor, die auf einem selbstlernenden und somit automatisch nachsteuernden Mechanismus 

beruht, der keine periodischen Neujustierungen erfordert. Insbesondere beruht der von uns 

vorgeschlagene Mechanismus ausschließlich auf einer Beobachtung des tatsächlichen PV-

Zubaus und seiner Reaktion auf Vergütungsanpassungen. Die Funktionalität ist jedoch nicht 

von Prognosen, z. B. zur Entwicklung der durchschnittlichen Kostendegression bzw. der Güte 

solcher Prognosen, in dem Umfang abhängig, wie dies durch das heutige Förderkonzept 

gegeben ist. Konkret schlagen wir vor, die Vergütung für Fotovoltaikanlagen periodisch 
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anzupassen (zu Anpassungszeitpunkten und Periodendauern vgl. Abschnitt 8.5.2). Dabei 

sollte die Vergütung in der Folgeperiode über einen sogenannten ökonomischen Regelkreis, 

d. h. eine Übertragung aus technischen Prozessen bekannter Regelungsmechanismen auf 

ökonomische Fragestellungen, bestimmt werden. Wir schlagen hier konkret die Anwendung 

eines sogenannten Proportional-Integral-Reglers vor. Hierdurch erreicht man einen Selbst-

lerneffekt mit automatischer Nachsteuerung der Regelung, indem die Vergütungssatzände-

rungen sowohl aus der Abweichung vom Zubauziel in der jeweiligen Vorperiode wie aus der 

kumulierten Abweichung vom Zubauziel in allen Vorperioden bestimmt werden. Gleichzeitig 

wird das Zubauziel für die Folgeperiode und für alle weiteren Perioden entsprechend dem 

integralen Zubauziel über den gesamten Betrachtungszeitraum einerseits und dem bereits 

realisierten Zubau andererseits angepasst. 

Mathematisch exakt lässt sich dieser Mechanismus über nachfolgende Formeln beschreiben:  
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Dabei bestimmt (8.1) die genaue Anpassung der Vergütung, wobei in (8.2) die Bestimmung 

der Abweichung vom Zubauziel für jede Periode definiert wird und (8.3) die Festlegung des 

Zubauziels für eine Periode abhängig vom bisherigen Zubau beschreibt. Dabei wird das 

Zubauziel für jede Periode so festgelegt, dass das integrale Mengenziel durch einen gleichmä-

ßigen Zubau über alle verbleibenden Perioden erreicht wird. Ein vereinfachtes und stilisiertes 

Beispiel für die Entwicklung von Vergütung und Zubauzielen über zwei Perioden ist in Bild 

8—4 dargestellt.  

Analysiert man die in diesem Regelungsmechanismus angelegte Wirkungsweise genauer, 

wird deutlich, dass der gewünschte selbst-nachsteuernde Effekt insbesondere über die Be-

rücksichtigung der kumulativen Abweichungen von den periodenindividuellen Zubauzielen 

erreicht wird: 
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• Diese führt beispielsweise dazu, dass eine wiederholte Abweichung vom Zubauziel in 

gleicher absoluter Höhe nicht nur zu einer Degression der Vergütungssätze in gleicher 

Höhe, sondern zu einer verschärften Degression der Vergütungssätze führt. Damit können 

auch Veränderungen, die bei der Entscheidung über die Vergütungsregelung noch nicht er-

kennbar waren, wie z. B. sprunghafte Kostendegressionen durch Technologiesprünge, er-

kannt und nachgefahren werden.  

• Nur wenn die kumulierten Abweichungen von den fortschreitend angepassten periodenin-

dividuellen Zubauzielen möglichst klein bzw. im Optimalfall zu Null werden, wird das ei-

gentlich angestrebte integrale Zubauziel über den gesamten Betrachtungszeitpunkt erreicht. 

Die kumulative Betrachtung gewährleistet also eine Berücksichtigung der historischen 

Entwicklung der geregelten Größe, die für eine Zielerreichung entscheidend ist. Dies ent-

spricht den einschlägigen regelungstechnischen Erkenntnissen, dass eine genaue Regelung 

einen sogenannten Integralanteil zwingend erfordert. Dieser Integralanteil entspricht den 

kumulierten Abweichungen vom Zubauziel. 

Aus der formelmäßigen Betrachtung ist darüber hinaus erkennbar, dass der vorgeschlagene 

Mechanismus ohne spezielle Vorgaben, z. B. zu erwartenden Kostendegressionen, aus-

kommt.111

                                                 
111  Insbesondere hinsichtlich der Vergütungssätze bei der Einführung eines solchen Fördersystems und der Höhe 

der zukünftigen Degression sollte eine Parametrierung vorgenommen werden, die auch kurzfristige Fehlent-

wicklungen bei der Mengenentwicklung weitgehend ausschließt. Eine Abschätzung der aktuellen Kosten-

Potenzial-Situation bei PV-Anlagen und möglicher zukünftiger Kostendegressionen ist somit vorzunehmen. 

 Die technischen Regelungsparameter P und I verändern nicht grundsätzlich den 

Charakter des Mechanismus, bestimmen aber sein Verhalten, z. B. hinsichtlich der Stärke und 

Schnelligkeit der Reaktion auf Abweichungen des tatsächlichen Zubaus vom Zubauziel, und 

somit seine tatsächliche Wirksamkeit hinsichtlich unerwünschter kurzfristiger Mengeneffekte 

und unerwünschter Kosteneffekte. Wir schlagen am Ende unserer Ausführungen eine aus 

heutiger Sicht robuste Parametrierung vor, die für eine mehrjährige Anwendung ohne weitere 

Anpassungen geeignet ist. 
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Bild 8—4: Beispiel zur Anwendung des vorgeschlagenen Vergütungsmechanismus 

8.5.2 Anfangsvergütungssätze und Regelparameter 

Der Anfangsvergütungssatz ist für die langfristige Wirksamkeit des vorgeschlagenen Vergü-

tungskonzepts nicht von entscheidender Bedeutung. Kurzfristig können sich am Anfang der 

Einführung eines solchen Reglers allerdings unerwünschte Abweichungen bei der gewünsch-

ten Zielmenge ergeben112

                                                 
112  Mit der kurzfristigen Verfehlung der Zielmenge in den Anfangsperioden ist zugleich eine längerfristige 

Erhöhung der Förderkosten verbunden, da der zu hohe Zubau mit zu diesem Zeitpunkt noch hohen Vergü-

tungssätzen gefördert wird. 

, wenn die Anfangsvergütungssätze zu hoch sind. Hierbei besteht 

(1) Für einen 10-periodigen Anwendungszeitraum wird ein Zubau von 

10.000 MW angestrebt. Die Parameter P und I der Regelung betragen  

P = 0,01 % pro MW und I=2.  

(2) Die Vergütung für Periode 1 wird auf einen Wert von 100 festgesetzt. In Peri-

ode 1 wurde ein Zubau von 1.500 MW realisiert.  

(3) Damit ergibt sich entsprechend (8.2) ein Wert für ∆Z1 von –500 MW. Die An-

wendung von (8.1) führt entsprechend zu einer Vergütung für Periode 2 von 

( ) 5,92MW 500
2
1MW 500M

0001,011002 =













 −+−⋅+⋅= WV  . Entspre-

chend (8.3) beträgt der Sollzubau für Periode 2 

( ) MW 9449/MW 1500MW 10000,2 ≈−=sollZ  . Der tatsächlich beobachtete 

Zubau betrage jedoch 1344 MW.  

(4) Es resultiert aus der Anwendung der Rechenvorschriften ein Wert von ∆Z2 von 

–400 MW. Die Anwendung von (8.1) ergibt eine Vergütung für Periode 3 von 

( ) 6,84MW 400MW 500
2
1MW 400M

0001,015,923 ≈













 −−+−⋅+⋅= WV  . 

Der Sollzubau für Periode 3 beträgt 

( ) MW 8958/MW  1344MW 1500MW 10000,2 ≈−−=sollZ . 
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insbesondere die Gefahr eines zu hohen Zubaus, da dieser zunächst nach oben nicht begrenzt 

ist. In wieweit die ungenaue Abschätzungen wiederum zu längerfristigen Abweichungen 

führen, hängt insbesondere von der Intensität der Regelung, d. h. der Festlegung der Regelpa-

rameter, und somit der Anpassungsgeschwindigkeit bei Fehlentwicklung (vgl. Abschnitt 

8.5.3) ab. 

Sowohl eine adäquate Bestimmung des Anfangsvergütungssatzes als auch die unterstellte 

Kostendegression sind mit erheblichen Schwierigkeiten verbunden. Bei einem Mengenziel 

von 1.500 MW pro Jahr muss der Vergütungssatz– nach Anlagengrößenklassen sowie Dach-

anlagen vs. Freifläche – so gewählt werden, dass in der Periode bis zur nächsten Anpassung 

der Vergütungssätze ein unter Berücksichtigung der Periodendauer wirtschaftliches Potenzial 

für Zubauten erschlossen wird. Dies würde einerseits eine Abschätzung der Kosten für PV-

Module in den unterschiedlichen Anwendungsfällen erforderlich machen.113

Eine historische Betrachtung der Kostendegression kann im eigentlichen Sinne nicht erfolgen, 

weil ausschließlich Preis- und keine Kostendaten vorliegen. Die Kosten dürften zwar ein 

wesentliches Element der Preisbestimmung sein, werden aber, wie zuvor dargelegt, zugleich 

von der jeweiligen Angebots-Nachfrage-Situation überlagert. 

 Auf Basis dieser 

Kosten wäre eine Abschätzung der Preise für Endkunden erforderlich, die zusätzlich von der 

dann aktuellen Situation von Angebot und Nachfrage auf dem deutschen und den internatio-

nalen Märkten für PV-Module abhängen. Darüber hinaus wären aber auch sowohl das zu den 

Vergütungssätzen wirtschaftlich erschließbare Potenzial als auch die Geschwindigkeit der 

Erschließung dieses Potenzials abzuschätzen. 

Bild 8—5 zeigt die Entwicklung der durchschnittlichen Endkundenpreise (Systempreise) für 

fertig installierte Dachanlagen bis 100 kWp. Es ist eine deutliche Abnahme über den gesam-

ten Zeitraum zu erkennen. Der Preis halbiert sich annähernd von 5 € je Wp im 2. Quartal 2006 

auf rund 2,7 € je Wp im 4. Quartal 2010. Insbesondere ab dem 2. Quartal 2009 bis zum 4. 

Quartal 2010 konnten erhebliche jährliche Reduktionen der Preise von knapp 10 bis über 

20 % über ein Jahr beobachtet werden. Allerdings hat sich die Tendenz in den letzten Quarta-

len abgeschwächt. Auf Basis eines Quartalsvergleichs ergibt sich sogar eine leichte Erhöhung 

                                                 
113  Hierbei sind auch Preisentwicklungen auf den vorgelagerten Märkten, wie den Preisen für Silizium, zu 

berücksichtigen. 
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der Preise von 1,7 % zwischen dem ersten und zweiten Quartal 2010 und anschließende annä-

hernde Konstanz der Preise bis zum 4. Quartal 2010. 
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Bild 8—5:  Durchschnittlicher Endkundenpreis (Systempreis) für fertig installierte Dach-

anlagen bis 100 Kilowattpeak - Q2-2006 bis Q4-2010 

Bei einer Analyse der Modulpreise für kristalline Siliziummodule unterschiedlicher Herkunft 

für den Zeitraum Mai 2009 bis Februar 2011 zeigt sich eine vergleichbare Entwicklung. 
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Bild 8—6:  Modulpreisindizes der pvXchange für kristalline Siliziummodule unterschiedli-

cher Herkunft - Mai 2009 bis Februar 2011 

Bild 8—6 zeigt einerseits, dass kristalline Siliziummodule aus China über den gesamten 

Zeitraum günstiger als entsprechende Module aus Japan und Europa gewesen sind, wobei es 

in den letzten Monaten zunehmend zu einer Angleichung kam. Von der Größenordnung sind 

die Preisdegressionen vom 3. Quartal 2009 bis zum 4. Quartal 2010 für Endkundenpreise und 

für die Module - abhängig von der Herkunftsregion - in einer vergleichbaren Größenordnung. 

Die Entwicklung der unterschiedlichen Preisindizes macht bereits deutlich mit welchen 

Schwierigkeiten eine Ableitung von Preis- und Kostendegressionen verbunden ist. Einerseits 

ist davon auszugehen, dass sich die Preise mit erheblichen Unstetigkeiten verändern. Dies 

kann sowohl durch Technologiesprünge als auch durch volatile Preisentwicklungen bei Input-

faktoren, wie in der Vergangenheit bei Silizium, verursacht worden sein. Andererseits kann 

davon ausgegangen werden, dass die beobachteten Preisentwicklungen nicht nur Kostenent-

wicklungen folgen, sondern zugleich der Angebot-Nachfrage-Situation geschuldet sind. 

Zusätzliche Unsicherheiten bei der Festlegung von Vergütungssätzen zur Erreichung einer 

Zielmenge in einem bestimmten Zeitraum sind aber vor allen Dingen aufgrund der Unsicher-

heiten bei einer exakten Bestimmung des zu dem jeweiligen Vergütungssatz vorhandenen 

Potenzials und durch die Erschließungsgeschwindigkeit dieses Potenzials gegeben. 
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Bild 8—7:  Potenzial der möglichen installierten Leistung von PV-Dachanlagen nach 

Volllaststunden in Deutschland 

Bild 8—7 zeigt exemplarisch das Potenzial der möglichen kumulierten installierten Leistung 

für PV-Dachflächenanlagen in Deutschland in Abhängigkeit von den zu erwartenden Voll-

laststunden bei Verwendung der aktuellen Technik. Insgesamt besteht ein Potenzial von etwa 

180 GWp mit Volllaststunden über 800 h pro Jahr. Das Potenzial mit Volllaststunden über 

850 h pro Jahr ist mit ca. 85 GWp deutlich geringer und sinkt weiter für Anlagen mit Volllast-

stunden über 900 h pro Jahr auf etwa 50 GWp. Unter Berücksichtigung spezifischer Bedin-

gungen bei der Installation kann auf dieser Basis ein wirtschaftliches Potenzial für jeweilige 

Vergütungssätze abgeleitet werden. Geringere Vergütungssätze führen dabei dazu, dass die 

Anlagen ceteris paribus höhere Volllaststunden erzielen müssen, um die Rentabilitätsgrenze 

zu erreichen. Von den verfügbaren Potenzialen müssen noch die bereits erschlossenen Poten-

ziale abgezogen werden, um eine Abschätzung zum wirtschaftlich noch erschließbaren Poten-

zial für bestimmte Vergütungssätze zu erhalten. Selbst wenn man einerseits eine Abschätzung 

der Preisdegression für PV-Dachanlagen und andererseits eine Abschätzung des wirtschaftlich 

noch erschließbaren Potenzials mit hinreichender Genauigkeit vornehmen kann, was bei der 

Vielzahl von Unsicherheiten nur approximativ möglich ist, sind zusätzlich Abschätzungen 

über die Erschließungsgeschwindigkeit des wirtschaftlichen Potenzials vorzunehmen. Spätes-

tens an diesem Punkt wird deutlich, dass ein akkurate ‚ex ante‘-Bestimmung von Vergütungs-
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sätzen, die zu einer bestimmten Zubaumenge in einer gegebenen Zeitperiode führen, de facto 

nur mit sehr großen Ungenauigkeiten möglich ist. 

Diese Ausführungen machen deutlich, dass tendenziell eine konservative Festlegung des 

Anfangsvergütungssatzes erforderlich ist, da sonst bereits zu Beginn die Gefahr einer deutli-

chen Abweichung von der Zielmenge droht.114

8.5.3 Periodische Anpassungen 

 Da das aktuelle Vergütungssystem auf einen 

Zubau von 3.000 bis 3.500 MW pro Jahr ausgelegt ist, sollte die Anfangsvergütung zu Beginn 

des Jahres 2012 unterhalb der sich aus der aktuellen Regelung des EEG ergebenden Vergü-

tungssätze bei einem Zielwert von 1.500 MW liegen. 

Neben dem Anfangsvergütungssatz, der Grunddegression und den Regelparametern ist die 

Anpassungsgeschwindigkeit von entscheidender Bedeutung, in wie weit sich auf der einen 

Seite Abweichungen von Vergütungssätzen und Preisen für Anlagen ergeben können und auf 

der anderen Seite wie stark sich eine solche Abweichung auf das Auseinanderlaufen von Ziel- 

zu Ist-Mengen auswirken.  

Aufgrund der dynamischen Technologieentwicklung und den damit verbundenen Kostenent-

wicklungen sowie den kurzfristigen Veränderungen von Angebot und Nachfrage und damit 

verbundenen Übersetzungen der Kostenentwicklung auf die Preise für PV-Anlagen für End-

kunden ist eine schnelle Anpassung zwingend erforderlich. Auch wegen der Gefahr von 

erheblichen Abweichungen zwischen Ziel- und Ist-Mengen für den Fall eines Auseinanderfal-

lens von Vergütungssätzen und Preisen für PV-Anlagen ist eine schnelle Anpassung ange-

messen. Auf der anderen Seite sind drei Aspekte zu berücksichtigen, die einer umgehenden 

Anpassung entgegenstehen: 

• Den Investoren sollte eine angemessene Sicherheit hinsichtlich des Vergütungssatzes bei 

der Realisation einer Anlage ermöglicht werden. D. h., eine nicht vorhersehbare Verände-

rung des Vergütungssatzes innerhalb des erforderlichen Realisierungszeitraums sollte mög-

lichst vermieden werden. 

                                                 
114  Zugleich wird deutlich, dass bei der aktuellen Regelung mit einer ständigen Nachsteuerung inklusive der 

Diskussionen zu einem adäquaten Zubaupfad und angemessenen Vergütungsdegressionen zu rechnen ist. 
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• Auch bei einer automatischen Anpassung muss die erforderliche Zeit zur Erfassung und 

Auswertung der Informationen zum Anlagenzubau berücksichtigt werden. 

• Die teilweise gegebenen saisonalen Abhängigkeiten bei den Zubaumöglichkeiten für PV-

Anlagen (z. B. Realisierungsprobleme bei extremem Winterwetter) sollten Beachtung fin-

den. 

• Neben der Periodizität der tatsächlichen Anpassung sind somit zugleich die Datengrund-

lage auf der die Anpassung erfolgt und der Zeitpunkt, zu dem die Höhe der Anpassung be-

kannt sein sollte, in der Ausgestaltung zu berücksichtigen. 

• Bei der heutigen Form der Meldung von Inbetriebnahmen von Anlagen ist von einer 

erforderlichen Vorlaufzeit von im Minimum einem Monat bis zur Auswertung auszugehen. 

Zur Einhaltung einer angemessenen Sicherheit für Investoren sollte ein Zeitraum von der 

Bekanntgabe einer Änderung bis zur Wirksamkeit der Änderung von zwei Monaten einge-

halten werden. Die saisonale Abhängigkeit beim Zubau sollte entweder durch eine Festle-

gung von Perioden, die in grundsätzlich ähnlicher Weise von der Saisonalität betroffen 

sind oder eine rollierende jährliche Auswertungsperiode als Grundlage für die Anpassung 

berücksichtigt werden. Letztgenannte Option schließt saisonale Effekte mit höherer Si-

cherheit aus, vergrößert aber die Trägheit der Regelung, da der erfasste Zubau mehrere Pe-

rioden umfasst und damit evtl. bereits erfolgte Reaktionen auf Vergütungsanpassungen 

eher unterschätzt.  

• Eine alternative Möglichkeit ist grundsätzlich durch eine Ergänzung in Form einer An-

meldung und Genehmigung möglich. In diesem Fall müssten Anlagenbetreiber vor der Re-

alisierung bei einer zuständigen Behörde einen Antrag auf die Genehmigung einer Anlage 

zu einem festen Vergütungssatz stellen. Dies würde zwar auf der einen Seite zusätzlichen 

Aufwand für die Erfassung und Genehmigung von Anlagen erfordern, würde auf der ande-

ren Seite die Investitionssicherheit auch bei kurzfristigen Anpassungen und geringeren 

Vorlaufzeiten verbessern. In diesem Fall muss zusätzlich ein Anreiz- bzw. Sanktionsme-

chanismus implementiert werden, um die Möglichkeit von unverbindlichen Genehmigun-

gen „auf Vorrat“ und ein erhebliches Auseinanderfallen von Genehmigungen und Realisa-

tionen von PV-Anlagen zu verhindern. 
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8.5.4 Beispielhafte Betrachtungen zu den Eigenschaften des 

Vergütungskonzepts 

Nachfolgend untersuchen wir in einigen beispielhaften Simulationen die Wirkungsweise des 

vorgeschlagenen Regelungsmechanismus zur selbst-nachsteuernden Bestimmung der PV-

Vergütung. Dabei betrachten wir den Zeitraum 2012 bis einschließlich 2020 und gehen – 

soweit nicht explizit anders erwähnt – für diesen Zeitraum von einem integralen Zubauziel 

von 13.500 MW aus.  

Im Folgenden unterstellen wir eine halbjährliche Anpassung der Vergütung, wobei für die 

Vergütungsänderung einerseits der Zubau im vorangegangenen Halbjahr115

Wir setzen nachfolgend die Anfangsvergütung pro erzeugte Energieeinheit für die erste be-

trachtete Periode auf 100

, andererseits der 

kumulierte Zubau seit Beginn des Betrachtungszeitraums ausgewertet werden.  

116

Wir unterstellen, soweit nicht anders erwähnt, in der ersten Periode durchschnittliche Kosten 

der Erzeugung einer Energieeinheit in neu installierten PV-Anlagen von 95 sowie eine Kos-

tendegression von 12 % pro Jahr.  

.  

Weiterhin unterstellen wir, dass der tatsächliche jährliche PV-Zubau sich in einer Bandbreite 

zwischen 0 und 8.000 MW bewegt und funktional abhängig ist vom Verhältnis zwischen 

Vergütung und durchschnittlichen Kosten pro erzeugte Energieeinheit. Der zunächst ange-

nommene Zusammenhang ist in Bild 8—8 dargestellt. 

                                                 
115  Die Auswirkungen von Verzögerungen zwischen Erfassungszeitraum und Wirksamkeit der neuen Vergütung 

werden in einer Sensitivitätsuntersuchung betrachtet.  

116  Zur Veranschaulichung der grundsätzlichen Wirkungsweise wird bewusst von realen Vergütungshöhen 

abstrahiert.  
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Bild 8—8 Annahme zur Abhängigkeit des PV-Zubaus vom Verhältnis zwischen Vergütung 

und durchschnittlichen Kosten 

Wir weisen darauf hin, dass sowohl die Annahme zu Durchschnittskosten als auch zur Aus-

schöpfung des Zubaupotenzials erheblichen Unsicherheiten unterliegen. Sie gehen deshalb 

nicht in die Parametrierung des Regelungsmechanismus ein. Vielmehr wird nachfolgend im 

Rahmen von ‚ceteris paribus‘-Analysen untersucht, wie sich unterschiedliche Ausprägungen 

dieser Einflussfaktoren auf das Verhalten des Regelungsmechanismus auswirken.  

Wir vergleichen außerdem das Verhalten des vorgeschlagenen selbst-nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus zur Bestimmung der flexiblen Vergütungsdegression mit einem alternati-

ven Ansatz, bei dem die Vergütungsdegression nach einem ex-ante fest vorgegebenen Sche-

ma abhängig vom Zubau in der jeweils letzten Periode erfolgt.  

Jährlicher Zubau Resultierende Degression 

< 500 MW + 9 % 

500 bis 1.000 MW  0 % 

1.000 bis 1.500 MW - 9 % 

1.500 bis 2.000 MW - 14 % 

2.000 bis 2.500 MW - 19 % 

2.500 bis 3.000 MW - 24 % 
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Jährlicher Zubau Resultierende Degression 

3.000 bis 3.500 MW - 29 % 

3.500 bis 4.000 MW - 35 % 

4.000 bis 4.500 MW - 40 % 

Mehr als 4.500 MW - 45 % 

Tabelle 8-1: Parametrierung des alternativ betrachteten nicht nachsteuernden Mechanismus 

zur Bestimmung der flexiblen Vergütungsdegression 

Bild 8—9 zeigt zunächst das Verhalten des vorgeschlagenen Mechanismus unter den oben 

definierten Randbedingungen. Erkennbar sind der grundsätzlich angestrebte glatte Verlauf der 

Regelung und die gute Einhaltung des integralen Mengenziels. Insbesondere wird die anfäng-

liche Übererfüllung der Zubauziele (bedingt durch die unterstellte Divergenz zwischen Ver-

gütung und Durchschnittskosten) gut ausgeglichen.  
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Bild 8—9 Beispielhafte Darstellung zur Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungs-

mechanismus (Zubauziele sind halbjährlich angegeben) 

Zum Vergleich ist in Bild 8—10 das Verhalten des nicht nachsteuernden Regelungsmecha-

nismus entsprechend Tabelle 8-1 bei ansonsten identischen Annahmen angegeben.  
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Bild 8—10 Beispielhafte Darstellung zur Wirkungsweise des nicht-nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus (Zubauziele sind halbjährlich angegeben) 

Dabei ist erkennbar, dass für den hier unterstellten, generell eher unwahrscheinlichen Fall 

einer gleichmäßigen Kostendegression, die mit den bei der Parametrierung des Degressions-

mechanismus getroffenen Annahmen zusätzlich auch noch gut übereinstimmt, auch dieser 

Mechanismus zur Mengensteuerung geeignet ist. Wegen der fehlenden Anpassung der perio-

denindividuellen Zubauziele an den bereits erfolgten Zubau wird das integrale Zubauziel über 

den Betrachtungszeitraum jedoch weniger gut erreicht als bei dem von uns vorgeschlagenen 

nachsteuernden Regelungsmechanismus. Außerdem verläuft die Regelung wegen der diskre-

ten Degressionsstufen des Ansatzes deutlich weniger gleichmäßig.  

Nachfolgend wird bei ansonsten identischer Parametrierung ein integrales Zubauziel von 

20.000 MW vorgegeben. Bild 8—11 zeigt, dass die Eignung des vorgeschlagenen selbst-

nachsteuernden Regelungsmechanismus nicht von einem konkreten Zubauziel abhängig ist. 

Vielmehr reagiert der Regler angemessen nicht nur auf Über- sondern auch auf Unterschrei-

tungen des Zubauziels (wie hier in Periode 1) und führt den integralen Zubau im Anwen-

dungszeitraum an den Zielwert heran.  
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Bild 8—11 Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei verändertem 

integralen Zubauziel von 20.000 MW 

Im Folgenden sollen – wiederum für ein Zubauziel von 13.500 MW – die Auswirkungen 

deutlich abweichender Annahmen zu den unsicheren Einflussfaktoren Kostendegression und 

Abhängigkeit des Zubaus vom Vergütungssatz untersucht werden.  

Dazu wird zunächst eine gegenüber den Basisannahmen deutlich höhere Kostendegression 

von 20 % pro Jahr untersucht. Die Bilder 8—12 und 8—13 zeigen unter diesen Annahmen 

das Verhalten des vorgeschlagenen nachsteuernden und des nicht nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus zur Bestimmung der Vergütungsdegression.  
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Bild 8—12 Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei stärkerer 

Kostendegression 
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Bild 8—13 Wirkungsweise des nicht-nachsteuernden Regelungsmechanismus bei stärkerer 

Kostendegression 

Der Vergleich der beiden Bilder zeigt deutlich die Vorzüge des selbst-nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus, der auch auf diese hohe Kostendegression – wenn auch durch die zeitver-

zögerte Wirkung der kumulierten Abweichungen von den periodenindividuellen Zubauzielen 

mit einer gewissen Verzögerung – reagieren kann, während der nicht-nachsteuernde Rege-
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lungsmechanismus aufgrund der Begrenzung der möglichen Degression auf einen fixen – und 

zur tatsächlich beobachteten Degression nicht passenden – Wert nur eine sehr ungenügende 

Steuerungswirkung entfaltet. Ein nicht-nachsteuernder Regler würde in diesem Fall somit 

zwingend eine Anpassung der Degressionsmechanismen inklusive der damit verbundenen 

politischen Diskussionen und Unsicherheiten über die Wirkung der Anpassungen erfordern, 

während der nachsteuernde Mechanismus mit unveränderter Parametrierung kontinuierlich 

angewandt werden kann.  

In den Bildern 8—15 und 8—16 wird gezeigt, dass die Nachsteuerung des vorgeschlagenen 

Regelmechanismus nicht nur mit Blick auf die durchschnittliche Degression der Kosten für 

die PV-Stromerzeugung, sondern auch in der Reaktion auf andere als oben angenommene 

Zubaufunktionen mit einem die Zubauziele deutlich übersteigenden Zubau bei Identität von 

Vergütung und Durchschnittskosten (siehe Bild 8—14) bzw. nicht nur gleichmäßige, sondern 

auch sprunghafte Kostensenkungen angepasst reagiert und eine weitgehende Einhaltung des 

integralen Zubauziels sicherstellen kann.  
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Bild 8—14 Alternativ betrachtete Abhängigkeit des PV-Zubaus vom Verhältnis zwischen 

Vergütung und durchschnittlichen Kosten 
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Bild 8—15 Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei alternativ 

betrachteter Abhängigkeit des Zubaus vom Verhältnis zwischen Vergütung und 

Durchschnittskosten 
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Bild 8—16 Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei zweimaliger 

sprunghafter Absenkung der durchschnittlichen Erzeugungskosten 

Als abschließende Sensitivitätsuntersuchung sollen die Auswirkungen – real unvermeidbarer 

– Verzögerungen zwischen dem Erfassungszeitraum für den erfolgten Zubau und der Vergü-

tungsanpassung diskutiert werden. Hierfür wird bei ansonsten gegenüber Bild 8—16 unver-
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änderter Parametrierung eine Verzögerung von einer vollen Periode zwischen Erfassungszeit-

raum und Vergütungsanpassung angenommen. Die Ergebnisse in Bild 8—17 zeigen, dass – 

ersichtlich am schwankenden Verlauf des Zubaus mit deutlich erkennbarem Überschwingen – 

trotz nach wie vor akzeptabler Einhaltung des integralen Zubauziels die Qualität der Regelung 

schlechter wird. Da dieser Effekt unabhängig vom Regelmechanismus bei jeder zeitverzöger-

ten Anpassung auftritt, stellt dies nicht die grundsätzliche Anwendbarkeit des Vorschlags in 

Frage, zeigt aber deutlich die Notwendigkeit einer möglichst unverzögerten Reaktion insbe-

sondere auf signifikante Abweichungen vom Zubauziel. 
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Bild 8—17 Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei zweimaliger 

sprunghafter Absenkung der durchschnittlichen Erzeugungskosten und 

einperiodiger Verzögerung bei der Vergütungsanpassung 

8.5.5 Erkenntnisse und Parametrierungsvorschlag 

Die beispielhaften Betrachtungen aus dem vorangegangenen Abschnitt haben die grundsätzli-

che Leistungsfähigkeit des vorgeschlagenen selbsttätig nachsteuernden Regelungsmechanis-

mus zur Bestimmung der flexiblen Degression der PV-Vergütung und insbesondere die Über-

legenheit gegenüber bisher diskutierten fest parametrierten und nicht nachsteuernden Ansät-

zen deutlich gezeigt. Durch die flexible Reaktion auf unbekannte Entwicklungen mit allmäh-

licher Steigerung der Degressionshöhe wird eine Zubausteuerung im Sinne des „atmenden 

Deckels“, d. h. ohne sprunghafte und fixe Zubaubegrenzungen, erreicht.  
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Dies kann insbesondere relevant werden, wenn im Laufe des vorgesehenen Anwendungszeit-

raums bis 2020, wie aus heutiger Sicht nicht unwahrscheinlich, ein begrenzter PV-Zubau 

bedingt durch die betriebswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit des Eigenverbrauchs ohne oder mit 

nur geringer Vergütung für den nicht eigenverbrauchten Strom erfolgt. Der vorgeschlagene 

Regelungsmechanismus bewirkt in diesem Falle automatisch ein volkswirtschaftlich sinnvol-

les allmähliches Absenken der EEG-Förderung ohne einen grundsätzlichen Systemwechsel 

bzw. ohne explizite Anpassung der Degressionsregeln.  

Wir haben im Verlauf der Entwicklung des vorgeschlagenen Mechanismus verschiedene 

Parametrierungen der Regelparameter P und I getestet. Dabei zeigt sich eine hohe Robustheit, 

solange die Parameter in einem grundsätzlich sinnvollen Wertebereich liegen. Wir würden für 

eine Anwendung mit halbjährlicher Anpassung der Vergütung vorschlagen,  

• den Parameter P auf Werte von ca. 0,015 % bis 0,02 % zu setzen, was einer unmittelbaren 

– noch nicht durch die Betrachtung der kumulierten Abweichungen vom Zubauziel modu-

lierten – Änderung der Einspeisung um 1,5 % bis 2 % pro 100 MW Abweichung vom 

Ausbauziel entspricht;  

• den Parameter I auf Werte von ca. 2 bis 4 zu setzen, wobei dieser Parameter die Zahl der 

Perioden bis zur vollen Wirksamkeit von Abweichungen im kumulativen Regleranteil an-

gibt, höhere Werte somit eine stärkere Dämpfung des Reglerverhaltens und somit einen 

glatteren, aber langsameren Verlauf der Regelung bewirken. 

Die Anpassung erfolgt auf der Datenbasis des bei der Bundesnetzagentur gemeldeten Zubaus 

von jeweils einem halben Jahr sowie der kumulierten Zubauleistung mit einer jeweiligen 

Zeitverzögerung von drei Monaten zwischen letztem verwendeten Monat zur Messung und 

der Anpassung. Die Meldeergebnisse liegen jeweils zwei Monate vor der Anpassung vor, so 

dass zu diesem Zeitpunkt die Anpassung bekannt ist. Daraus folgt, dass die Auswertung der 

Daten zu einem Quartalsende jeweils innerhalb eines Monats abgeschlossen wird. 

Bei der Anwendung ist zu beachten, dass die Höhe der Vergütung in der ersten Anwendungs-

periode nicht durch den Regelungsmechanismus bestimmt wird, sondern exogen vorgegeben 

werden muss. Da dabei unweigerlich, wie gerade die Erfahrungen der letzten beiden Jahre 

gezeigt haben, das Risiko großer Mengenfehlsteuerungen besteht, ist die Wirkung dieser 

Vorgabe besonders gründlich zu erwägen. Wir würden vor diesem Hintergrund eine starke 
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Absenkung der Vergütung zum Beginn der Anwendung des vorgeschlagenen Mechanismus 

vorschlagen, da 

• in der jüngeren Vergangenheit der Zubau die Erwartungen stets deutlich überschritten hat 

und Übererfüllungen des Zubauziels um mehrere 100 % zumindest nicht ausgeschlossen 

werden können;  

• eine erneute deutliche Überschreitung zu Beginn einer Anwendungsperiode mit integra-

lem Zubauziel zwangsläufig zu sehr niedrigen Zubauzielen in den Folgeperioden führen 

muss, was wiederum, z. B. unter industriepolitischen Gesichtspunkten, aber auch mit Blick 

auf die erwarteten Kostendegressionen und das Risiko eines Überschwingens der Regelung 

bei gravierenden Änderungen der Zubauziele nicht angestrebt werden sollte; 

• anfängliche Unterschreitungen des Zubauziels vermutlich quantitativ deutlich stärker 

begrenzt wären als entsprechende Überschreitungen und daher 

• mittels des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus im Rahmen einer allmählichen 

Erhöhung der periodenindividuellen Zubauziele und des zunehmenden Informationsge-

winns durch Anwendung des Mechanismus problemlos ausgeglichen werden könnten;  

• unvermeidbare Verzögerungen zwischen Erfassungszeitraum und Vergütungsänderungen 

diese Wirkungen zusätzlich verschärfen könnten.  

Dies verdeutlicht auch nochmals die Gegenüberstellung der Reaktion des Regelungsmecha-

nismus bei weiterhin angenommener einperiodiger Verzögerung der Vergütungsanpassung 

mit starker anfänglicher Über- (Bild 8—18) und Unterschreitung (Bild 8—19) des 

Zubauziels. 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  193 

0,00

1000,00

2000,00

3000,00

0

100

200

300

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

Zu
ba

u
[M

W
]

Ve
rg

üt
un

g
bz

w
. K

os
te

n Gesamtzubau 
12535 MW

Ist-Zubau

Vergütung

Ø-Kosten

Soll-Zubau

 

Bild 8—18 Auswirkungen einer anfänglichen starken Überschreitung des Zubauziels bei 

einperiodiger Verzögerung zwischen Erfassungszeitraum und Vergütungsan-

passung 
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Bild 8—19 Auswirkungen einer anfänglichen starken Unterschreitung des Zubauziels bei 

einperiodiger Verzögerung zwischen Erfassungszeitraum und Vergütungsan-

passung 

Da das aktuelle Vergütungssystem auf einen Zubau von 3.000 bis 3.500 MW pro Jahr ausge-

legt ist, sollte die Anfangsvergütung zu Beginn des Jahres 2012 sich an diesem Wert orientie-
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ren und bei einem Zielwert von 1.500 MW unterhalb der sich aus der aktuellen Regelung des 

EEG ergebenden Vergütungssätze liegen. Eine zusätzliche Absenkung der Vergütungssätze 

zu Beginn des Jahres 2012 von 10 % sehen wir in diesem Bereich als zielführend an. 

Bei Umsetzung des Konzepts auf Basis der vorgeschlagenen Parametrierung ergeben sich 

zusammenfassend folgende Vorteile gegenüber der heutigen Vergütungsregelung: 

• Die Unsicherheit über den Zubau an installierter Leistung und die Erreichung eines Men-

genziels bis zum Jahr 2020 werden deutlich reduziert. 

• Eine automatische Überführung des Zubaus auf Basis einer Förderung mit fixen 

Einspeisevergütungen hin zu einem marktgetriebenen Zubau bei Erreichung der betriebs-

wirtschaftlichen Rentabilität ist gewährleistet und wird ohne erhebliche Zeitverzögerung 

realisiert. 

• Die weiteren Kosten der Förderung und die damit verbundenen zusätzlichen Belastungen 

der Endverbraucher werden reduziert. Die Kostenreduzierung resultiert einerseits aus einer 

Anpassung der Mengenziele auf durchschnittlich 1.500 MW p. a. und der vorgeschlagenen 

zusätzlichen Degression der Vergütungssätze um 10 % zu Beginn des Jahres 2012 und an-

dererseits aus einer schnelleren, automatischen Anpassung der Vergütungssätze beim in-

tegralen Mengenziel. Bereits die zuerst genannten Anpassungen können - unter der An-

nahme eines tatsächlichen Zubaus von 1.500 MW p. a. - gegenüber den in Abschnitt 8.2 

ermittelten zusätzlichen Netto-Förderkosten im Jahre 2015 von etwa 3,3 Mrd. € für den 

weiteren Zubau zwischen 2011 und 2015 zu einer Verringerung in Höhe von rund 

900 Mio. € führen. Diese Kostenreduktion ist nicht nur im Jahr 2015 zu erwarten, sondern 

senkt aufgrund der Vergütungsdauer von 20 Jahren die jährliche Kostenbelastung der Ver-

braucher durch die Förderung der Fotovoltaik auch langfristig - bis deutlich über das 

nächste Jahrzehnt hinaus - um diesen Betrag. 

8.6 Ergänzende quantitative Analyse der Auswirkungen der 

Einführung des vorgeschlagenen Vergütungssystems 

Im Rahmen einer weiteren Zusatzuntersuchung hat das BMWi die r2b energy consulting 

GmbH beauftragt, die Analyse des vorgeschlagenen Vergütungsmodells für PV-Anlagen 

durch eine zusätzliche quantitative Analyse zu ergänzen. Ziel dieser Analyse ist es, die bereits 

in den vorherigen Abschnitten erläuterten Wirkungsmechanismen und an Beispielen darge-
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stellten Auswirkungen, umfassend zu untersuchen. Dabei wird die Unsicherheit über zukünf-

tige Entwicklungen insbesondere hinsichtlich der Kostendegressionen von PV-Anlagen sowie 

der Geschwindigkeit des Zubaus von PV-Anlagen berücksichtigt. Die Unsicherheiten werden 

dabei mit Eintrittswahrscheinlichkeiten belegt. 

Zu diesem Zweck war es einerseits notwendig, eine umfangreiche, detaillierte Datenbasis u. a. 

zu vorhandenen Potenzialen für PV-Anlagen, zu erwartende Kostenentwicklungen und mög-

liche Zubaugeschwindigkeiten von PV-Anlagen zu erstellen. Andererseits mussten umfang-

reiche Rechnungen auf Basis von sog. ‚Monte-Carlo-Simulationen‘ durchgeführt werden, um 

neben den grundsätzlichen Wirkungsmechanismen insbesondere Unsicherheiten über die 

zuvor genannten Einflussfaktoren auf den Zubau an PV-Anlagen zu berücksichtigen. 

Im Folgenden werden zunächst die wesentlichen Annahmen, die unter Verwendung der ermit-

telten Datenbasis abgeleitet wurden, dargestellt und das verwendete Simulationsmodell be-

schrieben. Anschließend werden die wesentlichen Ergebnisse hinsichtlich des Zubaus sowie 

der resultierenden Förderkosten dargestellt. Abschließend erfolgt eine Bewertung der Ergeb-

nisse sowie eine Darstellung der wesentlicher Erkenntnisse, die bei der Umsetzung des vorge-

schlagenen Vergütungsmodells zu beachten sind. 

8.6.1 Methodik und Annahmen 

Die durchgeführten Berechnungen wurden mittels eines Simulationsmodells zur Bestimmung 

des Zubaus von PV-Anlagen in Deutschland für den Zeitraum 2012 bis 2020 durchgeführt. 

Das Simulationsmodell berechnet die zu erwartende Rendite für potenzielle Investoren in 

Abhängigkeit der zu erwartenden Vergütungszahlungen117

                                                 
117  Zusätzlich werden bei der Renditeberechnung die vermiedenen Kosten für Strombezug bei Eigenverbrauch 

des erzeugten Stroms aus der PV-Anlage berücksichtigt. 

 sowie der Kosten der PV-Anlage. 

Die zu erwartenden Vergütungszahlungen hängen einerseits von den jeweilig geltenden Ver-

gütungssätzen und andererseits von den zu erwartenden Volllaststunden der PV-Anlage ab. 

Um eine differenzierte Betrachtung der jeweilig geltenden Vergütungssätze, der zu erwarten-

den Volllaststunden sowie der Kosten der PV-Anlage vornehmen zu können, ist im Modell 

eine Differenzierung vorhandener Potenziale für den Zubau von PV-Anlagen nach Anlagenart 

(Dachfläche vs. Freifläche), nach Anlagenleistung gemäß den Kategorien des EEGs und nach 
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zu erwartenden Volllaststunden in Abhängigkeit des Standorts der Anlage vorgesehen.118

Das Modell ermittelt für jeden möglichen Entwicklungspfad schrittweise - beginnend mit der 

ersten Betrachtungsperiode - u. a. den Zubau innerhalb der Periode, die resultierende Degres-

sion der Vergütungssätze zum Beginn der nächsten Periode sowie das verbleibende Potenzial 

für den Zubau von PV-Anlagen in den Folgeperioden. 

 Der 

Anteil des vorhandenen Potenzials, der in einem bestimmten Zeitraum realisiert wird, hängt 

von der Höhe der zu erwartenden Rendite ab. Die Abhängigkeit wird durch eine Funktion der 

Ausschöpfungsquote approximiert. Ab einem vorgegebenen Minimalwert der erwarteten 

Rendite wird ein mit der erwarteten Rendite steigender Anteil des vorhandenen Potenzials 

realisiert. Der Anteil des vorhandenen Potenzials, der tatsächlich innerhalb einer Periode 

realisiert werden kann, hängt dabei neben der erwarteten Rendite von der Dauer der Periode 

ab. Zum anderen können in dem Modell unterschiedliche Regelungen zur Degression der 

Vergütungssätze - insbesondere die Zeitpunkte sowie die Höhe der Degression in Abhängig-

keit des Zubaus in der jeweils relevanten Vorperiode - implementiert werden. 

Den Unsicherheiten über die tatsächlichen Kostendegressionen bzw. Preisreduktionen für PV-

Anlagen, über die vorhandenen Potenziale sowie über die Funktion der Ausschöpfungsquote 

werden im Modell auf Basis von ‚Monte-Carlo-Simulationen‘ Rechnung getragen. Für alle 

entsprechenden Annahmen werden nicht nur ‚best guess‘-Annahmen verwendet, sondern 

diese werden im Rahmen von realistischen Bandbreiten variiert. Den einzelnen Realisationen 

werden Eintrittswahrscheinlichkeiten zugewiesen. Im Rahmen der ‚Monte-Carlo-Simulation‘ 

werden die Entwicklungspfade des Zubaus der PV-Anlagen sowie deren Förderkosten und die 

Entwicklung der Vergütungssätze für jede mögliche Kombination des vorhandenen Potenzi-

als, der Entwicklung der tatsächlichen Preisreduktion für PV-Anlagen sowie der Funktion der 

Ausschöpfungsquote ermittelt. Zu jedem möglichen Entwicklungspfad wird zusätzlich die 

Eintrittswahrscheinlichkeit bestimmt, die sich - unter der Annahme der statistischen Unab-

hängigkeit - als Produkt aus den Eintrittswahrscheinlichkeiten der Annahmen zu den drei 

unsicheren Eingangsgrößen ergibt. 
                                                 
118  Zur Berücksichtigung des Einfluss des Eigenverbrauchs auf die Renditeerwartung wurde eine weitere Diffe-

renzierung hinsichtlich der unterschiedlichen Möglichkeiten der eigenen Nutzung des erzeugten PV-Stroms 

vorgenommen. Neben unterschiedlichen Eigenverbrauchsanteilen wurde eine Entwicklung der vermiedenen 

Kosten durch Verringerung des Strombezugs aus dem Netz der allgemeinen Versorgung hinterlegt. 
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In den nachfolgenden Berechnungen haben wir folgende Bandbreiten zu den unsicheren 

Eingangsgrößen unterstellt. 

Vorhandenes Potenzial für den Zubau von PV-Anlagen in Deutschland 

Das gesamte Potenzial für PV-Anlagen wurde auf Basis einer ‚bottom up‘ Analyse ermittelt. 

Einerseits erfolgt die Bestimmung der PV-Dachflächenpotenziale auf Basis regional hoch 

aufgelöster statistischer Daten u.a. zu Bevölkerung, Anzahl Wohnungen und Wohngebäude, 

Anzahl und Fläche landwirtschaftlicher, industrieller und gewerblicher Betriebe. Die Potenzi-

ale für PV-Freiflächen wurden auf Basis der im Rahmen des EEG vergüteten Kategorien 

ermittelt. Hierbei wurden statistische Daten und öffentlich verfügbare Informationen zu Kon-

versionsflächen, Autobahnstrecken und Bahnstrecken verwendet, auf deren Basis Potenziale 

für zukünftige PV-Freiflächenzubauten abgeschätzt wurden. Andererseits wurden regional 

hoch aufgelöste Globalstrahlungsdaten zur Ableitung der potenziellen jährlichen Volllast-

stunden verwendet.119

Zur Bestimmung des noch verbleibenden Potenzials wurde das bereits bis Anfang 2012 aus-

genutzte Potenzial vom gesamten Potenzial abgezogen. In Summe ergibt sich ein Anfang 

2012 verbleibendes Potenzial von ca. 130 GW

 Auf Basis dieser Angaben ist es möglich, sowohl eine Differenzierung 

nach Anlagenkategorien (Freiflächenanlagen, Dachflächenanlagen) sowie der Leistungsklas-

sen gemäß EEG als auch eine Kategorisierung nach zu erwartenden Volllaststunden vorzu-

nehmen. 

p. Davon entfallen rund 84 GWp auf kleine 

Dachflächenanlagen und 29 GWp auf große Dachflächen. Das Potenzial für Freiflächenanla-

gen entspricht etwa 17 GWp

Bild 8—20

. 

 zeigt die Aufteilung des zu Beginn des Jahres 2012 noch nicht genutzten Potenzi-

als einerseits nach den Anlagenkategorien große und kleine Dachflächenanlagen sowie Frei-

flächenanlagen und andererseits nach den zu erwartenden Volllaststunden. 

                                                 
119  Die abgeleiteten Werte der Volllaststunden wurden zusätzlich auf Basis der veröffentlichten Informationen 

aus den EEG-Anlagenstamm- und Bewegungsdaten der Übertragungsnetzbetreiber plausibilisiert und verifi-

ziert. 
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Bild 8—20 Aufteilung des Anfang 2012 vorhandenen Potenzial für den Zubau von PV-

Anlagen nach Anlagenkategorien und zu erwartenden Volllaststunden 

Neben der in Bild 8—20 dargestellten Differenzierung werden die Dachanlagen zusätzlich 

hinsichtlich ihrer möglichen Eigenverbrauchsanteile unterschieden. 

Zur Berücksichtigung von Unsicherheiten über die exakten Potenziale für den Zubau von PV-

Anlagen nach Anlagenkategorien werden in den Modellrechnungen drei gleichwahrscheinli-

che Varianten berücksichtigt. Neben der dargestellten Variante werden die noch vorhandenen 

einmal mittels eines pauschalen Skalierungsfaktors von 1,2 um 20 % erhöht und einmal mit-

tels eines pauschalen Skalierungsfaktors von 0,8 um 20 % reduziert. Die realistische Band-

breite der zu Beginn des Jahres 2012 noch erschließbaren Potenziale für PV-Anlagen kann 

hierdurch abgebildet werden. 

Kosten- bzw. Preisreduktionen für PV-Anlagen 

Mögliche Entwicklungspfade der Kostendegression für PV-Anlagen wurden im Rahmen 

eines Lernkurvenansatzes abgeleitet. Bei einem Lernkurvenansatz hängt die Kostendegression 

von der sog. ‚progress ratio‘ bzw. Lernrate sowie der weltweit kumulierten Kapazität ab. Die 

‚progress ratio‘ gibt an, welche Kostenreduktion bei einer Verdopplung der weltweit instal-

lierten Kapazität erreicht werden kann. Ein Wert für die ‚progress ratio‘ von beispielsweise 

0,8 besagt, dass die Kosten bei einer Verdopplung der weltweit installierten Leistung auf 

80 % des Ursprungswertes sinken bzw. eine Kostenreduktion von 20 % erfolgt. Im Rahmen 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  199 

der Analyse wurden fünf Ausprägungen der ‚progress ratio‘ in einer Bandbreite von 0,79 bis 

0,83 gewählt und diesen Eintrittswahrscheinlichkeiten zugeordnet. Zusätzlich wurde der 

Entwicklungspfad des weltweiten Zubaus an PV-Anlagen in einer Bandbreite variiert, die sich 

an aktuellen Szenarien und Prognosen orientiert. Der minimale Wert für die im Jahr 2020 

kumulierte installierte Leistung liegt dabei bei 140 GWp, der maximale Wert beträgt 

450 GWp

Eine zusätzliche Unsicherheit über die Kosten von PV-Anlagen für Investoren ergibt sich 

durch kurzfristige Änderungen der Marge zwischen den Herstellungskosten und den Preisen 

für PV-Anlagen aufgrund der jeweiligen Angebots-Nachfrage-Situation. Diese Unsicherhei-

ten von kurzfristigen Abweichungen wurden durch eine stochastische Störgröße in den Mo-

dellberechnungen berücksichtigt. 

. Dabei wurde für die Entwicklung der kumulierten installierten Leistung von 2011 

bis 2020 jeweils ein geometrischer Trend unterstellt. 

Bild 8—21 stellt exemplarisch den unter Berücksichtigung der Eintrittswahrscheinlichkeiten 

resultierenden Erwartungswert sowie die resultierende Bandbreite der Preisreduktion für PV-

Dachanlagen mit einer installierten Leistung zwischen 30 und 100 kWp im Zeitverlauf gegen-

über den Preisen zu Beginn des Jahres 2011 dar. Dabei ist im Modell für jeden Entwicklungs-

pfad eine Wahrscheinlichkeit hinterlegt. Der Erwartungswert der Preisreduktion sinkt konti-

nuierlich und erreicht im Jahr 2020 einen Wert von unter 60 %. Es wird zugleich deutlich, 

dass die Bandbreite im Zeitverlauf zunimmt. So liegen das maximale Preisniveau zu Beginn 

des Jahres 2015 bei etwa 90 % des Preisniveaus zu Beginn des Jahres 2011 und das minimale 

Preisniveau zu Beginn des Jahres 2015 bei 65 % des Preisniveaus des Jahres 2011. Bis zum 

Jahr 2020 verändern sich die entsprechenden Werte auf rund 75 % bzw. 35 %. 
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Bild 8—21 Bandbreite der Entwicklung des Preisniveaus für PV-Dachanlagen mit einer 

installierten Leistung zwischen 30 und 100 kWp

 

 von 2012 bis 2020 

Inanspruchnahmegeschwindigkeit 

 

Ausschöpfungsquote 

Der funktionale Zusammenhang zwischen der Ausschöpfung von vorhandenen Potenzialen 

und der erwarteten Rendite wird durch die in Bild 8—22 dargestellten Funktion abgebildet. 
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Bild 8—22 Funktionale Abhängigkeit der Ausschöpfungsquote von der erwarteten Rendite 

Die Funktion beschreibt den Anteil des Potenzials, der innerhalb einer Betrachtungsperiode 

von 6 Monaten (Halbjahr), bei unterschiedlichen erwarteten Renditen tatsächlich realisiert 

wird. Zur Ableitung der Funktion wurde auf historische Kostendaten für PV-Anlagen sowie 

auf die monatlichen Meldungen der neu installierten Leistung bei der Bundesnetzagentur 

verwendet. Die Ausschöpfung des vorhandenen Potenzials beginnt bei einer realen erwarteten 

Gesamtrendite (kalkulatorischer Zinssatz) von 4 % und erhöht sich dann sukzessive bis zu 

einer realen, erwarteten Gesamtrendite von 20 %. Dort wird mit einer Ausschöpfungsquote 

des vorhandenen Potenzials von 4 % innerhalb von 6 Monaten ein Maximum erreicht. Um die 

Unsicherheiten hinsichtlich des exakten funktionalen Verlaufs der Abhängigkeit der Aus-

schöpfungsquote von der erwarteten Gesamtrendite bei den Simulationen abzubilden, wurden 

neben dem dargestellten Verlauf eine Ausschöpfungsquote von 80 % und von 120 % der für 

jede erwartete Rendite dargestellten Ausschöpfungsquote verwendet. Für die drei Varianten 

wurde jeweils die gleiche Wahrscheinlichkeit von einem Drittel unterstellt. 

Unter Verwendung identischer Annahmen zu den Eingangsgrößen haben wir einerseits die 

Regelungen des EEG und andererseits die Regelungen des vorgeschlagenen Vergütungsmo-

dells im Modell implementiert. Im letzteren Fall haben wir als Parametrierung einen Wert für 

P von 0,00375 % und einen Wert für I von 4 sowie einen Zielzubau von 1.500 MW p. a. 

gewählt. Zusätzlich haben wir im Rahmen einer Szenariorechnung das vorgeschlagene Vergü-

tungsmodell für einen Zielzubau von 3.500 MW p. a. untersucht. 
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8.6.2 Simulationsergebnisse 

Im Folgenden werden die wichtigsten Ergebnisse der Simulationsrechnungen beschrieben und 

erläutert. Dabei werden einerseits die Entwicklung der ab Beginn des Jahres 2012 installierten 

Leistung und andererseits die daraus resultierenden Netto-Förderkosten als wesentliche 

Kenngrößen dargestellt. 

Zunächst erfolgt ein Vergleich zwischen den Entwicklungen beim heutigen Fördermodell 

gegenüber der Entwicklung beim vorgeschlagenen Vergütungsmodell mit einem Zielzubau 

von 1.500 MW p. a.. Bei diesem Vergleich ist zu berücksichtigen, dass nicht nur die Entwick-

lung der Vergütungssatzdegression in Abhängigkeit des realisierten Zubaus zwischen diesen 

beiden Modellen unterschiedlich ist, sondern zugleich eine implizite Verringerung des 

Zubauziels bis zum Jahr 2020 erfolgt. Daher erfolgt anschließend ein Vergleich zwischen den 

Entwicklungen beim heutigen Fördermodell gegenüber der Entwicklung beim vorgeschlage-

nen Vergütungsmodell mit einem Zielzubau von 3.500 MW p. a.. Dies ermöglicht eine iso-

lierte Betrachtung der Auswirkungen der veränderten Degressionsanpassung ohne den zusätz-

lichen Einfluss der Veränderung des Zielzubaus. 

Vergleich aktuelles Fördersystem vs. vorgeschlagenes Vergütungssystem mit Zielzubau von 

1.500 MW p.a. 

Bild 8—23 zeigt die Bandbreite sowie den Erwartungswert des kumulierten Zubaus an PV-

anlagen ab dem Jahr 2012 in Abhängigkeit des Vergütungssystems. Auf der linken Seite von 

Bild 8—23 ist der Zubau für das aktuelle Vergütungssystem des EEG dargestellt. Die Band-

breite ist bereits im ersten Jahr 2012 mit einem minimalen Wert von 1,2 GWp und einem 

maximalen Wert von 12,7 GWp erheblich. Die Spanne zwischen minimalem und maximalem 

Wert des kumulierten Zubaus ab 2012 nimmt im Zeitverlauf erheblich zu. Im Jahre 2020 

ergeben sich ein minimaler Wert von 7 GWp und ein maximaler Wert von 68 GWp. Diese 

Ergebnisse zeigen deutlich, dass das aktuelle Vergütungssystem trotz seiner flexiblen Regeln 

hinsichtlich der Vergütungssatzdegression unter Berücksichtigung der vorhandenen Unsi-

cherheiten weder in der Lage ist einen kontinuierlichen jährlichen Zubau zu gewährleisten 

noch ein langfristiges Zubauziel zu erreichen. Zugleich zeigt die Entwicklung des Erwar-

tungswerts des kumulierten Zubaus, dass aus heutiger Sicht tendenziell ein zu starker Anreiz 

über das EEG gegeben ist, wenn man von einem avisierten jährlichen Zubau von durch-

schnittlich 3,5 GWp ausgeht. Anstelle eines Zubaus von 31,5 GWp innerhalb des Zeitraums 
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von 2012 bis 2020 ergibt sich im Erwartungswert ein Zubau von 45,6 GWp

 

. Somit wird selbst 

im Erwartungswert der Zielzubau bis zum Jahr 2020 um etwa 45 % überschritten. 

Bild 8—23 Kumulierter Zubau ab dem Jahr 2012 in Abhängigkeit des Vergütungssystems 

Auf der rechten Seite von Bild 8—23 ist der Zubau für das vorgeschlagene Vergütungssystem 

mit einem jährlichen Zielzubau von 1,5 GWp dargestellt. Abgesehen von dem deutlich niedri-

geren Niveau des kumulierten Zubaus in allen Jahren gegenüber der aktuellen Version, die 

aus der veränderten Zielvorgabe resultiert, zeigt sich, dass das vorgeschlagene Vergütungs-

system einerseits im Erwartungswert den avisierten kumulierten Zubau von 13,5 GWp im 

Jahre 2020 mit hoher Genauigkeit erreicht. Zwar sind auch bei diesem Vergütungssystems, 

z. B. bereits mit einem Zubau im Erwartungswert von 3,1 GWp

Bild 8—24

 in einzelnen Jahren zu erwar-

ten, diese werden allerdings einerseits deutlich schneller durch eine Abnahme der 

Zubaudynamik kompensiert und insbesondere durch den Integralteil des Regelmechanismus 

wird eine sukzessive Erhöhung der Bandbreite des Zubaus über die Jahre verhindert. Daher 

verbleibt auch die Bandbreite zwischen dem minimalen Wert und dem maximalen Wert des 

kumulierten Zubaus deutlich näher im Bereich der avisierten Entwicklung und die mögliche 

Verfehlung des avisierten kumulierten Zubaus wird unabhängig von den möglichen Entwick-

lungspfaden weitgehend erreicht. 

 stellt die Entwicklung der nominalen Brutto-Förderkosten für die zuvor darge-

stellten Zubauentwicklungen ab dem Jahr 2012 dar. Auf der linken Seite von Bild 8—24 ist 

wiederum die Entwicklung für das aktuelle Vergütungssystem und auf der rechten Seite die 

Entwicklung für das vorgeschlagene Vergütungssystem mit einem Zielzubau von 1,5 GWp 

p. a. dargestellt. 
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Bild 8—24 Jährliche Brutto-Förderkosten für ab 2012 installierte PV-Anlagen in Abhän-

gigkeit des Vergütungssystems 

Entsprechend der erheblichen Bandbreite der Zubauentwicklung ist die Bandbreite der resul-

tierenden Brutto-Förderkosten beim aktuellen Vergütungssystem erheblich und nimmt im 

Zeitverlauf zu. Im Jahre 2020 sind in Abhängigkeit der Zubauentwicklung zusätzliche jährli-

che nominale Brutto-Förderkosten für den Zubau ab dem Jahr 2012 zwischen unter 1 Mrd. € 

bis zu 8,5 Mrd. € möglich. Im Erwartungswert liegen sie bei 5 Mrd. €. Das aktuelle 

Zubausystem kann somit nicht nur keine zuverlässige Mengensteuerung gewährleisten, son-

dern ermöglicht auch keine fundierte Einschätzung zu den entstehenden Brutto-Förderkosten 

des weiteren Zubaus von PV-Anlagen. Im Gegensatz dazu wird bei der Entwicklung der 

Brutto-Förderkosten für das vorgeschlagene Vergütungsmodell deutlich, dass auch diese in 

einem deutlich geringeren Schwankungsbereich liegen. Der minimale und maximale Wert 

liegen nur marginal über dem Erwartungswert von 1,6 Mrd. € im Jahr 2020. 

Vergleich aktuelles Fördersystem vs. vorgeschlagenes Vergütungssystem mit Zielzubau von 

3.500 MW p.a. 

Bei dem zuvor durchgeführten Vergleich der Ergebnisse wurde zugleich der Zielausbau von 

ca. 3,5 GWp p. a. im aktuellen Vergütungssystem auf 1,5 GWp p. a. im vorgeschlagenen 

Vergütungssystem verändert. Beim der Interpretation der Ergebnisse des vorherigen Ver-

gleich der Vergütungssysteme sind somit jeweils beide Faktoren zu berücksichtigten. Im 

Rahmen von Szenarienanalyse wurden zusätzlich Varianten des vorgeschlagenen Vergü-

tungssystems mit unterschiedlichen Vorgaben zum jährlichen Zielzubau untersucht. Im Fol-

genden werden die Ergebnisse für ein Szenario mit einem Zielzubau von 3,5 GWp p. a. darge-
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stellt, welches somit hinsichtlich des avisierten Zubaus im aktuellen Vergütungssystem weit-

gehend übereinstimmt. 

Bild 8—25 zeigt wiederum die Bandbreiten und die Erwartungswerte der Entwicklung des 

Zubaus für das aktuelle Vergütungssystems und für das vorgeschlagene Vergütungssystem 

mit einem jährlichen Zielzubau von 3,5 GWp

Es wird deutlich, dass das vorgeschlagene Vergütungsmodell auch bei einem jährlichen Ziel-

zubau von 3,5 GW

 im Vergleich. 

p im Erwartungswert im Durchschnitt über die Jahre von 2012 bis 2020 

fast exakt erreicht. Das kumulierte Zubauziel von 31,5 GWp bis zum Jahr 2020 wird im Er-

wartungswert mit 32,2 GWp fast exakt erreicht. Zugleich ist die mögliche Bandbreite der 

Entwicklung im vorgeschlagenen Vergütungsmodell sehr gering. Maximal erreicht der kumu-

lierte Zubau im Jahr 2020 ca. 39 GWp, minimal liegt er bei 30 GWp. Dieses macht deutlich, 

dass auch bei eine jährlichen Ausbauziel von 3,5 GWp

 

 im Jahr eine Mengensteuerung adäquat 

erfüllen kann. Im Gegensatz zum aktuellen Vergütungssystem ist beim vorgeschlagenen 

Vergütungssystem weder eine erhebliche Zielabweichung im Erwartungswert noch eine 

erhebliche Verfehlung der Mengenziele im Rahmen der möglichen tatsächlichen Realisatio-

nen zu erwarten. 

 

Bild 8—25 Kumulierter Zubau ab dem Jahr 2012 in Abhängigkeit des Vergütungssystems 

Auch bei der Entwicklung der Brutto-Förderkosten ist die Bandbreite beim vorgeschlagenen 

Vergütungssystem in engen Grenzen und deutlich geringer als beim aktuellen Vergütungssys-
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tem (Bild 8—26). Der Erwartungswert liegt im Jahr 2020 bei 4,1 Mrd. € und der maximale 

Wert (5,1 Mrd. €) sowie der minimale Wert (3,4 Mrd. €) in vergleichbaren Größenordnungen. 

 

Bild 8—26 Jährliche Brutto-Förderkosten für ab 2012 installierte PV-Anlagen in Abhän-

gigkeit des Vergütungssystems 

Zugleich macht Bild 8—26 allerdings auch deutlich, dass die Einführung des vorgeschlage-

nen Vergütungssystems gegenüber dem aktuellen Vergütungssystem ohne Veränderung der 

Mengenziele nicht zu gravierenden Veränderungen der Brutto-Förderkosten im Erwartungs-

wert führt. So muss z. B. bei einem Vergleich der Erwartungswerte für das Jahr 2020 berück-

sichtigt werden, dass aufgrund der Verfehlung des Mengenziels im Erwartungswert beim 

aktuellen Vergütungssystem eine höhere installierte Leistung gefördert wird. Somit reduziert 

sich hinsichtlich der Brutto-Förderkosten im Wesentlichen das Risiko von unerwünschten, 

nicht vorhergesehenen Entwicklungen der Förderkosten. 

8.6.3 Bewertung der Ergebnisse und Schlussfolgerungen 

Die Ergebnisse der Simulationsrechnungen zeigen, dass das vorgeschlagene Vergütungssys-

tem bei entsprechender Parametrierung des PI-Reglers eine Mengensteuerung deutlich effek-

tiver gewährleisten kann als das aktuelle Vergütungssystem. Mit einer Einführung des vorge-

schlagenen Vergütungsmodells wäre somit eine erheblich besserer Vorhersage der Entwick-

lung der installierten Leistung von PV-Anlagen und der damit verbundenen Förderkosten als 

beim aktuellen Vergütungsmodell möglich. Zugleich zeigen die Simulationsergebnisse aber 

auch, dass eine Reduktion der für den zukünftigen Zubau von PV-Anlagen anfallenden För-
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derkosten eine Verringerung des Mengenziels voraussetzt. Eine Umsetzung des vorgeschla-

genen Vergütungssystems ohne Anpassung der Mengenziele kann lediglich das Risiko uner-

wünschter Entwicklungen sowohl hinsichtlich des Zubaus als auch hinsichtlich der Entwick-

lung der Förderkosten deutlich begrenzen. Wird das Mengenziel bei einer Umsetzung des 

vorgeschlagenen Vergütungssystems zusätzlich auf 1.500 MWp reduziert können hingegen 

die Brutto-Förderkosten im Erwartungswert, die für die ab dem Jahr 2012 zugebaute Leistung 

zu zahlen sind, um rund 3,4 Mrd. € im Jahr 2020 reduziert werden. 
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9 Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen einer Anpassung 

der Förderbedingungen für Windenergie Offshore (AP 9) 

Der Ausbau der Windenergienutzung auf See in Deutschland hat sich in den letzten Jahren 

gegenüber den ursprünglichen Planungen verzögert. Auf der einen Seite haben erhebliche 

technische und organisatorische Herausforderungen, die sich bei der Entwicklung und der 

Realisation der ersten Projekte gezeigt haben, die avisierte Ausbaudynamik behindert. Auf der 

anderen Seite kann auf Basis der Verzögerungen beim Ausbau davon ausgegangen werden, 

dass die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen der Förderung nicht ausreichend waren, um die 

notwendigen Anreize für potenzielle Investoren zu schaffen und einen entsprechende Dyna-

mik des Ausbaus zu erreichen. Der Offshore-Windenergie soll gemäß den politischen Ziel-

vorstellungen im Rahmen der langfristigen Transformation des Elektrizitätsversorgungssys-

tems zu einem System mit hohen Anteilen erneuerbaren Energien in Deutschland eine bedeu-

tende Rolle zukommen. Bis zum Ende des Jahres 2020 wird eine installierte Leistung von 

etwa 10 GW anvisiert, was einem durchschnittlichen, jährlichen Zubau von etwa 1 GW im 

Zeitraum 2012 bis 2020 entspricht. Bis zum Jahr 2030 wird eine weitere Erhöhung der instal-

lierten Leistung auf etwa 25 GW angestrebt. 

Bereits im Jahr 2006 hatte das Infrastrukturplanungsbeschleunigungsgesetz die Verantwort-

lichkeit für die Anbindung der Offshore-Windparks an das Übertragungsnetz bis Ende des 

Jahres 2015 auf die zuständigen Netzbetreiber übertragen. Dies führte einerseits zu einer 

deutlichen Erleichterung der Anforderungen an die Projektentwickler und andererseits zu 

einer erheblichen Verringerung der Kosten für potenzielle Investoren im Bereich der Offsho-

re-Windenergie, weil zugleich die Kosten der Anbindung der Anlagen an das Übertragungs-

netz von den Netzbetreibern übernommen werden mussten und über die Netzentgelte finan-

ziert werden. Mit der Novellierung des EEG2009 wurden weitere erhebliche Verbesserungen 

insbesondere der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen für den Ausbau der Offshore-

Windenergie Jahren geschaffen. So wurde der Anfangsvergütungssatz deutlich erhöht. Betrug 

dieser nach dem EEG2004 noch 8,86 Cent je kWh wurde im EEG2009 eine Anhebung auf 

13 Cent je kWh vorgenommen. Zusätzlich wurde ein sogenannter Sprinter-Bonus in Höhe 

von 2 Cent je kWh für Anlagen, die vor dem 01.01.2016 in Betrieb genommen werden, als 

ergänzende Zahlung zur Anfangsvergütung eingeführt. De facto erfolgte somit eine Anhebung 

des Anfangsvergütungssatzes auf 15 Cent für diese Anlagen. 
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Trotz dieser erheblichen Verbesserungen der wirtschaftlichen und organisatorischen Rahmen-

bedingungen in den letzten Jahren kommt der aktuelle EEG-Erfahrungsbericht [BMU 

(2011a)] zu dem Ergebnis, dass weitere Anpassungen bei den Rahmenbedingungen der För-

derung innerhalb des EEG notwendig sind, um die Entwicklung von Windenergie-Offshore 

zu forcieren.120

9.1 Aufgabenstellung und Zielsetzung 

 

Das Bundesministerium für Wirtschaft und Technologie (BMWi) hat die r2b energy consul-

ting GmbH im Rahmen einer Zusatzuntersuchung beauftragt, die Auswirkungen der vorgese-

henen Änderungen der Förderung Windenergie-Offshore im EEG zu untersuchen121. Dabei 

werden einerseits die Auswirkungen auf die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen für Inves-

toren und andererseits die Auswirkungen auf die jährlichen Netto-Förderkosten (EEG-

Umlage) sowie auf die kumulierten Netto-Förderkosten über den gesamten Betriebszeitraum 

der Anlagen analysiert. Das EEG2012 sieht gegenüber dem EEG2009

Der Zeitpunkt des Beginns der Degression der Vergütungssätze wird vom 01.01.2015 auf den 

01.01.2018 verschoben. Zugleich wird die Degression ab diesem Zeitpunkt von 5 % auf 7 % 

p. a. erhöht. 

 drei wesentliche Anpas-

sungen der Förderung der Windenergie-Offshore vor, die im Rahmen dieser Untersuchung 

hinsichtlich ihrer Auswirkungen analysiert werden: 

Die Anfangsvergütung wird durch die Integration des sog. ‚Sprinter-Bonus‘ in die Anfangs-

vergütung von 13 auf 15 Cent je kWh erhöht, was gegenüber dem EEG2009

                                                 
120  Darüber hinaus sind außerhalb des EEG zwei weitere Maßnahmen zur Beschleunigung des Ausbaus der 

Windenergie-Offshore vorgesehen. Einerseits erfolgt eine unbefristete Verpflichtung der Netzbetreiber zur 

Errichtung und zum Betrieb des Netzanschluss und der Umlage der Kosten auf die Netzentgelte, was bisher 

nur für Offshore-Anlagen galt, mit deren Errichtung bis zum 31. Dezember 2015 begonnen worden ist. Ande-

rerseits sollen Verbesserungen bei den Finanzierungmöglichkeiten geschaffen werden. Dies soll durch ein 

Sonderprogramm "Offshore Windenergie" mit einem Kreditvolumen von insgesamt 5 Mrd. € zu Marktzinsen 

durch die Kreditanstalt für Wiederaufbau (KfW) umgesetzt werden. 

 implizit zu einer 

121 Die zum Zeitpunkt der Beauftragung der Untersuchung „vorgesehenen“ Änderungen sind mit dem Abschluss 

des EEG-Novellierungsverfahrens inzwischen umgesetzt. 
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Verlängerung des ‚Sprinter-Bonus‘ auf unbestimmte Zeit führt, während nach dem EEG2009

Es wird ein sog. optionales Stauchungsmodell für Anlagen, die vor dem 1. Januar 2018 in 

Betrieb genommen werden, eingeführt.

 

eine Abschaffung zum 01.01.2016 für ab diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommene Anla-

gen geplant war. 

122

Wir betrachten im Rahmen der Analysen Anlagen, die zwischen dem 01.01.2012 bis zum 

31.12.2020 in Betrieb genommen werden. Bei einem Anspruch von Vergütungszahlungen für 

eine Dauer von 20 Jahren zuzüglich des Jahres der Inbetriebnahme führt dies zu einem zu 

betrachtenden Zeitraum vom Jahr 2012 bis zum Jahr 2041. Dabei untersuchen wir drei unter-

schiedliche Ausgestaltungen der Förderbedingungen von Windenergie-Offshore, um die 

Auswirkungen der vorgesehenen Veränderungen differenziert betrachten zu können: 

 Der Anlagenbetreiber erhält in diesem Fall einen 

erhöhten Anfangsvergütungssatz von 19 Cent je kWh für einen Zeitraum von acht Jahren ab 

Inbetriebnahme, anstatt für den ursprünglichen Zeitraum der Anfangsvergütung von zwölf 

Jahren ab Inbetriebnahme einen Anfangsvergütungssatz von 15 Cent je kWh zu erhalten. Die 

Absenkung des Vergütungssatzes auf die Grundvergütung setzt beim Stauchungsmodell somit 

vier Jahre früher ein. Bei einer Verlängerung des Zeitraums der Anfangsvergütung aufgrund 

der Regelungen zur Wassertiefe und zur Entfernung von der Küste wird, wie bei der ur-

sprünglichen Regelung, auch beim optionalen Stauchungsmodell für den relevanten Verlänge-

rungszeitraum ein Vergütungssatz in Höhe von 15 Cent je kWh gewährt. 

Die Referenzvariante [Variante EEG 2009] unterstellt die Regelungen des EEG2009

Die Variante 1 unterstellt eine Umsetzung der vorgesehenen Regelungen des EEG

. 

2012

Die Variante 2 analysiert die Auswirkungen einer vollständigen Umsetzung der Regelungen 

des EEG

, aller-

dings ohne Berücksichtigung des sog. Stauchungsmodells. 

2012

                                                 
122  Dabei ist eine optionale Wahl zwischen „normalem“ Vergütungsmodell und dem Stauchungsmodell vorge-

sehen. Aufgrund der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit des Stauchungsmodells gegenüber dem „normalen“ 

Vergütungsmodell ist davon auszugehen, dass Anlagentreiber sich (überwiegend) für das Stauchungsmodell 

entscheiden werden. 

 inklusive des optionalen Stauchungsmodells. 
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9.2 Rahmenannahmen und Methodik 

Im Rahmen der quantitativen Berechnungen gehen wir gemäß Vorgaben vom BMWi von 

einem jährlichen Zubau von jeweils 1.000 MW in den Jahren 2012 bis 2020 unabhängig von 

den unterschiedlichen Varianten des Fördersystems aus.123

Die 

 Dieses ermöglicht es, die Kosten-

wirkungen der unterschiedlichen Varianten des Fördersystems unabhängig von ihrer Auswir-

kungen auf die Ausbaudynamik zu analysieren. Der Betriebszeitraum der Anlagen entspricht 

dabei entsprechend dem maximalen Zeitraum der Förderung 20 Jahre zuzüglich des 

Inbetriebnahmejahres (IBN-Jahres). 

Tabelle 9-1 zeigt die Höhe der Anfangsvergütung, die Höhe der Anfangsvergütung im 

Verlängerungszeitraum, die Höhe der Grundvergütung sowie die Dauer des Anspruchs auf 

Anfangsvergütung. 

                                                 
123  Es wird unterstellt, dass die Leistung innerhalb eines Jahres jeweils gleichverteilt über das gesamte Jahr in 

Betrieb genommen wird, so dass im jeweiligen Jahr neu in Betrieb genommene Anlagen im Durchschnitt die 

Hälfte ihrer jährlichen Volllaststundenzahl erreichen. 
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Tabelle 9-1: Höhe der Vergütungssätze in Abhängigkeit der Variante und des 

Inbetriebnahmejahres 

Die Dauer des Verlängerungszeitraums, in dem die Anlagen die (angepasste) Anfangsvergü-

tung erhalten, ist abhängig von der Wassertiefe und der Küstenentfernung der Windenergiean-

lage und somit abhängig von den konkreten Projekten. Ebenso hängen die zu erwartenden 

Volllaststunden von den konkreten Projekten ab. 

Bei den Volllaststunden gehen wir bei Offshore-Windenergieanlagen mit IBN-Jahr 2012 von 

durchschnittlich 3.600 h im Jahr aus. Bis zum IBN-Jahr 2020 unterstellen wir einen linearen 

Anstieg auf durchschnittlich 4.000 Volllaststunden im Jahr.124

                                                 
124  Die Volllaststunden hängen sowohl vom Standort als auch von der Anlagentechnik und der Verfügbarkeit ab. 

Die unterstellte Erhöhung ist Konsequenz der Nutzung von Standorten mit größeren Küstenentfernungen, für 

 Neben einer Zunahme der 
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Küstenentfernung gehen wir auch von einer sukzessiven Zunahme der Wassertiefe bei späte-

ren Inbetriebnahmen aus, wie in Bild 9—1 dargestellt wird. Daraus resultieren gemäß den 

Vorgaben des EEG entsprechende Verlängerungen der Dauer eines Anspruchs auf Anfangs-

vergütung.125

Bild 9—1 Wassertiefe und Küstenentfernung sowie resultierende Verlängerung der Dau-

er mit Anfangsvergütung nach IBN-Jahren 

 Auf dieser Basis ergibt sich eine Zunahme der Dauer des Verlängerungszeit-

raums von 5,9 Monaten für Anlagen mit einem IBN-Jahr 2012 bis 32,1 Monaten für Anlagen 

mit einem IBN-Jahr 2020, in dem für die Einspeisung der (angepasste) Anfangsvergütungs-

satz gezahlt wird. 

Für eine Berechnung der Netto-Vergütungen sind zusätzlich die Vermarktungserlöse, d. h. der 

Marktwert des eingespeisten Stroms aus den Offshore-Windenergieanlagen, zu berücksichti-

gen. Diese hängen einerseits von den Entwicklungen der Strompreise am Großhandelsmarkt 

                                                                                                                                                         
die ceteris paribus besseren Windbedingungen angenommen werden können, sowie einer Optimierung der 

Anlagentechnik und der Verfügbarkeit der Anlagen. 

125  Die Dauer des Anspruchs auf Vergütung der eingespeisten Energie mit dem Anfangsvergütungssatz verlän-

gert sich für jede über zwölf Seemeilen hinausgehende volle Seemeile, die die Anlage von der Küstenlinie 

entfernt ist, um 0,5 Monate und für jeden über eine Wassertiefe von 20 Metern hinausgehenden vollen Meter 

Wassertiefe um 1,7 Monate.  
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(base-Notierung) und andererseits von der sog. Wertigkeit und den Vermarktungskosten der 

Windenergie-Offshore ab. 

Einen Überblick über die in den Berechnungen unterstellte Strompreisentwicklung am Groß-

handelsmarkt und des durchschnittlichen Marktwertes des eingespeisten Stroms aus den 

Offshore-Windenergieanlagen jeweils in nominalen Geldwerten des jeweiligen Jahres und 

realen Geldwerten des Jahres 2011 gibt Bild 9—2. Dabei wurde vereinfachend eine konstante 

Wertigkeit der Einspeisung von Offshore-Windenergieanlagen in Höhe von 90 % der base-

Notierung am Großhandelsmarkt, real konstante Vermarktungskosten in Höhe von 5 €2011 je 

MWh sowie eine Inflationsrate von 1,75 % unterstellt. Bei den realen Strompreisen am Groß-

handelsmarkt sind wir von einem Anstieg von 60 €2011 je MWh im Jahr 2012 auf 75 €2011

 

 je 

MWh im Jahr 2030 und anschließender Konstanz ausgegangen. 

Bild 9—2 Entwicklung der Strompreise und des spezifischen Marktwerts der Einspeisung 

aus Offshore-Windenergieanlagen von 2012 bis 2041 

Wie Bild 9—2 zeigt, liegt der (nominale) Vermarktungswert der Einspeisung aus Offshore-

Windenergieanlagen erheblich über der Grundvergütung, die je nach Variante und 

Inbetriebnahmejahr der Anlagen zwischen 3,5 und 2,57 Cent je kWh beträgt. Die minimale 

Höhe der nominalen Anfangsvergütung ergibt sich in der Referenzvariante (EEG2009) für 

Anlagen mit IBN-Jahr 2020 und beläuft sich für diese Anlagen auf 9,55 Cent je kWh und 

wird letztmalig im Jahr 2035 gewährt. Der durchschnittliche nominale Vermarktungswert bei 

Direktvermarktung liegt in dem entsprechenden Jahr bei 95,48 € je MWh. Damit liegt die 
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Höhe der Anfangsvergütung für alle Varianten und alle IBN-Jahre über dem Vermarktungs-

wert im relevanten Zeitraum. Daher gehen wir in den nachfolgenden Berechnungen davon 

aus, dass Betreiber von Offshore-Windenergieanlagen, solange der Anspruch auf Anfangs-

vergütung (inklusive Verlängerungszeitraum) besteht, in der Festpreisvergütung verbleiben 

und anschließend in die Direktvermarktung wechseln. Nach dem Wechsel in die Direktver-

marktung fallen keine weiteren Brutto- und Nettovergütungszahlungen an.126

Bei der Ableitung von jährlichen Netto-Vergütungszahlungen verwenden wir reale Geldwerte 

des Jahres 2011. Dabei wird eine Inflationsrate von 1,75 % p. a. angenommen. Im Gegensatz 

zu einer Verwendung von nominalen Werten wird durch dieses Vorgehen sowohl eine Inflati-

onsbereinigung als auch eine Normierung der jährlichen Werte auf eine vergleichbare, ein-

heitliche Bezugsgröße ermöglicht. Bei der Darstellung von aggregierten Werten über mehrere 

Jahre ist aus ökonomischer Sicht zusätzlich eine Diskontierung vorzunehmen, da sowohl aus 

betriebswirtschaftlicher als auch volkswirtschaftliche Perspektive Zahlungen zu späteren 

Zeitpunkten einen geringeren Wert als Zahlungen zu früheren Zeitpunkten haben. Im Rahmen 

der Analysen verwenden wir einen volkswirtschaftlichen realen Zinssatz in Höhe 4 % p. a.

 

127

                                                 
126  In zahlreichen Studien werden anstelle der Netto-Vergütungszahlungen die sog. Differenzkosten von EEG-

Anlagen angegeben. Hierbei ist in der Regel aufgrund einer unzureichenden Darstellung der Annahmen und 

Methodik unklar, ob negative Differenzkosten in den Berechnungen berücksichtigt werden. Negative Diffe-

renzkosten ergeben sich dann, wenn der Vermarktungswert der jeweiligen EEG-Anlagen höher als die 

Einspeisevergütungen sind, so dass sich theoretisch bei Verbleib der Anlagen in der Festpreisvergütung Kos-

tenreduktionen für die Förderung ergeben würden. Da davon auszugehen ist, dass die Anlagen in diesem Fall 

aber in die Direktvermarktung wechseln, ergeben sich daraus keine Verringerung der Förderkosten, die von 

den Verbrauchern zu tragen sind, sondern ausschließlich Mehrerlöse der EEG-Anlagenbetreiber. Somit müs-

sen bei einer korrekten Vorgehensweise bei der Berechnung der Brutto- und Netto-Förderkosten für diese 

Anlagen die entsprechenden Werte gleich Null gesetzt werden. 

 

zur Diskontierung von zukünftigen Zahlungen, um auf dieser Basis Barwerte der Netto-

Förderkosten zu berechnen. 

127  Der volkswirtschaftliche reale Zinssatz bzw. Diskontierungsfaktor ist eine hypothetische Größe, mit dem eine 

Diskontierung von Zahlungen zu unterschiedlichen Zeitpunkten aus gesamtwirtschaftlicher Sicht vorgenom-

men wird. In der Regel wird ein volkswirtschaftlicher Zinssatz zwischen 2 und 5 % p.a. gewählt, der damit 

deutlich unter betriebswirtschaftlichen Zinssätzen liegt. 
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9.3 Auswirkungen der vorgesehenen Anpassungen auf die 

Wirtschaftlichkeit und Kosten der Förderung 

9.3.1 Verbesserung der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen für Investoren 

Die Verbesserungen der Förderbedingungen für Offshore-Windenergie sollen einer Forcie-

rung des Ausbaus der Offshore-Windenergie durch eine Erhöhung der Renditen für Investo-

ren dienen. Daher ist zunächst die Frage zu stellen, in welchem Umfang die vorgesehen Ver-

änderungen im EEG2012 zu diesem Ziel beitragen. Als Indikator wird die Erhöhung des Bar-

wertes der Einnahmen als diskontierte Summe aus den Förderzahlungen und den Vermark-

tungserlöse nach einem Wechsel in die Direktvermarktung über den gesamten Betriebszeit-

raum der Anlage betrachtet. Das Ausmaß der Verbesserung der wirtschaftlichen Rahmenbe-

dingungen wird im Folgenden für den relevanten Fall ermittelt, dass die EEG-

Anlagenbetreiber nach Ablauf des Anspruchs auf die Anfangsvergütung (inklusive Verlänge-

rungszeitraum) in die Direktvermarktung wechseln. Daneben hängt die Erhöhung des Bar-

werts der Einnahmen vom anzusetzenden kalkulatorischen Zinssatz128

Bild 9—3

 ab. Hierbei werden drei 

unterschiedliche kalkulatorische reale betriebswirtschaftliche Zinssätze in Höhe von 8 %, 

10 % und 12 % unterstellt, um eine realistische Bandbreite abzudecken. 

 zeigt die Erhöhung des Barwertes der Einnahmen aus Vergütungszahlungen und 

Vermarktungserlösen (nach dem Wechsel in die Direktvermarktung) durch die Anpassungen 

der Förderbedingungen in den Varianten 1 und 2 gegenüber der Referenzvarianten (EEG2009

                                                 
128  Der kalkulatorische Zinssatz ergibt sich aus einer Gewichtung des bei der Finanzierung des Projekts anzuset-

zenden Fremdkapital- und Eigenkapitalzinssätze unter Berücksichtigung des Anteils an Fremd- und Eigenka-

pitalfinanzierung. Diese variieren somit in Abhängigkeit der Renditeerwartungen des Investors sowie der 

Möglichkeiten und Konditionen der Fremdkapitalfinanzierung. 

) 

in Abhängigkeit des IBN-Jahres sowie des kalkulatorischen Zinssatzes. 
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Bild 9—3 Erhöhung des Barwerts der Einnahmen gegenüber der Referenzvariante in 

Abhängigkeit des kalkulatorischen Zinssatzes und des IBN-Jahres 

In der Variante 1 (Bild 9—3 - linke Seite) ergeben sich erst ab dem Jahre 2015 Veränderun-

gen gegenüber der Referenzvariante, da im Gegensatz zu den Regelungen des EEG2009 die 

Degression in Höhe von 5 % nicht bereits zu Beginn des Jahres 2015 einsetzt. Der Barwert 

der Einnahmen erhöht sich dadurch um etwas weniger als 5 %. Für Anlagen, die im Jahr 2016 

in Betrieb genommen werden, erhöht sich der Wert nochmals erheblich, weil einerseits auch 

2016 keine Degression der Vergütungssätze vorgenommen wird und andererseits der ‚Sprin-

ter-Bonus‘ durch die Integration in die Anfangsvergütung implizit erhalten bleibt. In Summe 

ergibt sich dadurch eine Erhöhung des Barwerts der Einnahmen um ca. 25 % in der Variante 1 

gegenüber dem EEG2009. Bis zum Jahr 2017 steigt dieser Wert nochmals, weil wiederum 

keine Degression der Vergütungssätze vorgenommen wird und liegt dann bei rund 30 %. 

Anschließend verringert sich die Differenz zwischen der Referenzvariante und der Variante 1 

sukzessive wieder, weil ab dem Jahr 2018 eine Degression der Anfangsvergütungssätze von 

7 % p. a. und somit um 2 %-Punkte mehr als gemäß EEG2009

In der Varianten 2 (rechte Seite des 

 vorgenommen wird. Aber auch 

2020 liegen die Einnahmen in Variante 1 mit ca. 23 % noch deutlich höher als in der Refe-

renzvariante. Der Einfluss der Höhe des kalkulatorischen Zinssatzes auf die Ergebnisse ist 

marginal, weil die Vergütungsdauer der Anfangsvergütung in der Referenzvariante und der 

Variante 1 identisch sind. 

Bild 9—3), bei der die vorgesehenen Anpassungen inner-

halb des EEG2012 vollständig berücksichtigt sind, werden durch die Einführung des sog. Stau-

chungsmodells zusätzliche Erhöhungen des Barwerts der Einnahmen der Betreiber von 

Offshore-Windenergieanlagen induziert. Bereits kurzfristig ergeben sich für Anlagen, die 
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zwischen 2012 und 2014 in Betrieb genommen werden, Erhöhungen des Barwertes der Ein-

nahmen in Abhängigkeit vom kalkulatorischen Zinssatz zwischen ca. 10 und 13 % gegenüber 

dem EEG2009. Bis zum IBN-Jahr 2017 nimmt diese Erhöhung des Barwerts der Einnahmen 

gegenüber der Referenzvariante nochmals erheblich zu, so dass im Maximum Erhöhungen 

des Barwertes der Einnahmen gegenüber dem EEG2009

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass die Einführung des Stauchungsmodells den Barwert 

der Einnahmen für Investoren in Offshore-Windenergie, die in den nächsten Jahren Anlagen 

errichten, bereits kurzfristig erheblich erhöht. Dieses wird zu einer Verbesserung der wirt-

schaftlichen Rahmenbedingungen führen und die Ausbaudynamik vermutlich bereits kurzfris-

tig forcieren. Zugleich werden durch die Integration des Sprinterbonus in die Anfangsvergü-

tung und die zeitliche Verschiebung der Degression der Vergütungssätze die wirtschaftlichen 

Rahmenbedingungen für Investitionen in Windenergie-Offshore gegenüber dem EEG

 zwischen 45 und 50 % resultieren. 

Dies ergibt sich aus der Kombination der positiven Effekte des Stauchungsmodells auf die 

betriebswirtschaftliche Rentabilität und den bereits bei der Variante 1 dargestellten positiven 

Effekten der verzögerten Degression und impliziten Beibehaltung des Sprinterbonus durch 

dessen Integration in die Anfangsvergütung. Anschließend - ab dem Jahr 2018 - verringern 

sich die Erhöhungen der Barwerte der Einnahmen gegenüber der Referenzvariante auf die 

Werte in Variante 1, weil das Stauchungsmodell ausläuft und die Vergütungsregeln für ab 

diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommen Anlagen identisch zur Varianten 1 sind. Während 

des Zeitraums der Förderung mit dem Stauchungsmodell (2012 bis 2017) ist die Relevanz des 

kalkulatorischen Zinssatzes deutlich ausgeprägt, weil die Vergütungszahlungen implizit vor-

gezogen werden und der wirtschaftliche Vorteil dieses Vorziehens umso höher ist, je höher 

der unterstellte, kalkulatorische Zinssatz angesetzt wird. 

2009 

auch für Anlagen mit späteren IBN-Jahren deutlich verbessert. Insbesondere in den Jahren 

2015 bis 2017, in denen neu in Betrieb genommene Anlagen von sämtlichen Veränderungen 

profitieren können, ergeben sich ceteris paribus deutlich bessere Rahmenbedingungen für 

Investoren hinsichtlich der Renditeerwartung gegenüber dem EEG2009. Nach dem Wegfall der 

Förderung mit dem Stauchungsmodell reduzieren sich ab dem 01.01.2018 die wirtschaftlichen 

Verbesserungen zwar erheblich, bleiben mit Erhöhungen des Barwerts der Einnahmen von 

über 20 % gegenüber dem EEG2009 aber in erheblichem Umfang wirksam. Das Ziel, die Aus-

baudynamik bei Windenergie-Offshore durch die Anpassungen im EEG zusätzlich zu stimu-

lieren, wird somit kurz- und mittelfristig wohl erreicht werden können. Für den Fall, dass die 

wirtschaftlichen Anreize durch die Förderung auf Basis des EEG2009 zu gering waren und eine 
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Kostendegression bei der Errichtung, bei der Finanzierung und beim Betrieb der Anlagen erst 

mittel- bis langfristig zu erwarten sind, können die Anpassungen somit den effektiven Ein-

stieg in die Nutzung der Windenergie-Offshore ermöglichen. Gleichzeitig besteht allerdings 

die inhärente Gefahr, dass sich durch die kurz-, mittel- und langfristigen Verbesserungen der 

wirtschaftlichen Rahmenbedingungen einerseits unerwünschte Mitnahmeeffekte für Investo-

ren ergeben und andererseits ggf. ein dynamischer Ausbau der Windenergie-Offshore initiiert 

wird, ohne dass Kostenreduktionen zu Verringerungen der Förderkosten, die von den Ver-

brauchern zu zahlen sind, genutzt werden. Vor diesem Hintergrund scheint eine fortlaufende 

Analyse der Angemessenheit der Förderbedingungen zwingend erforderlich, um unerwünsch-

ten Entwicklungen in diesen Bereichen durch entsprechende Anpassungen rechtzeitig begeg-

nen zu können. 

9.3.2 Auswirkungen der vorgesehenen Anpassungen auf die Wirtschaftlichkeit 

und Kosten der Förderung 

Die Verbesserungen der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen der Förderung für potenzielle 

Investoren durch eine geringe zukünftigen Absenkung der Vergütungszahlungen (Variante 1) 

und ein zusätzliches zeitliches Vorziehen der Vergütungszahlungen durch die Einführung des 

Stauchungsmodells (Variante 2) werden zugleich zu einer Erhöhung der Netto-Förderkosten 

führen, die im Rahmen der EEG-Umlage von den Verbrauchern zu tragen sind. 

Bild 9—4 zeigt die realen Netto-Vergütungszahlungen bei einem jährlichen Zubau von 

1.000 MW p. a. in den Jahren 2012 bis 2020 über den gesamten Vergütungszeitraum der 

Anlagen. In der Referenzvariante steigen die Vergütungszahlungen bis 2015 auf rund 

1,1 Mrd. €2011 an. Anschließend flacht der Anstieg bis 2020 erheblich ab und erreicht im 

Maximum im Jahr 2020 knapp 1,6 Mrd. €2011. Neben der Inflationsbereinigung bei der Be-

rechnung von realen Werten und dem Anstieg der Strompreise am Großhandelsmarkt, was zu 

einer Erhöhung des Marktwerts der Einspeisung aus Offshore-Windenergieanlagen führt, ist 

diese Abflachung insbesondere Resultat der mit dem Jahr 2015 einsetzenden Degression der 

Vergütungssätze sowie der Abschaffung des Sprinter-Bonus für Neuanlagen zu Beginn des 

Jahres 2016. Weil in den Berechnungen nur Anlagen, die bis 2020 in Betrieb genommen 

werden, berücksichtigt werden, verringern sich die Netto-Vergütungszahlungen anschließend 

sukzessive und laufen bis zum Jahr 2035 aus. 
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Bild 9—4 Reale Netto-Vergütungszahlungen der Förderung Offshore-Windenergie bei 

Zubau von 1.000 MW p.a. zwischen 2012 und 2020 

In der Variante 1 liegen die realen Netto-Vergütungszahlungen beginnend mit dem Jahr 2015 

als Folge der Integration des Sprinter-Bonus in die Anfangsvergütung und der später einset-

zenden Degression kontinuierlich über der Referenzvariante. Daher ist die in der Referenzva-

riante vorhandene Abflachung des Anstiegs der realen Netto-Förderkosten ab 2015/16 in der 

Variante 1 deutlich weniger stark ausgeprägt und die realen Netto-Förderkosten steigen bis 

2020 auf etwa 2,1 Mrd. €2011. Damit liegen sie etwa 500 Mio. €2011

In der Variante 2, also der vorgesehenen Regelung im EEG

 über der Referenzvariante, 

wobei der Unterschied langfristig erhalten bleibt und sich erst bei Auslaufen des Anspruchs 

der Anlagen auf die Anfangsvergütung (inklusive Verlängerungszeitraum) sukzessive verrin-

gert. 

2012, liegen die Netto-Förderkosten 

bereits im Jahr 2012 über der Referenzvariante und erreichen im Maximum im Jahr 2020 mit 

etwa 2,8 Mrd. €2011 fast den doppelten Wert der Referenzvariante. Durch die Verkürzung der 

(minimalen) Dauer der Anfangsvergütung im Stauchungsmodell auf acht Jahre verringern 

sich die Netto-Vergütungszahlungen zwar nach dem Jahr 2020 schneller, sinken allerdings 

über den gesamten Vergütungszeitraum nicht merklich unter das Niveau in der Referenzvari-

ante. Es wird deutlich, dass die Verkürzung des Vergütungszeitraums der Anfangsvergütung 

nicht die Erhöhung der Anfangsvergütungssätze im Rahmen des Stauchungsmodells sowie 

das verzögerte Einsetzen der Degression und die implizite Beibehaltung des Sprinter-Bonus 

kompensieren kann. Somit führen die Erhöhungen im Rahmen der Novellierung des EEG 
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vorgesehen Änderungen bei der Förderung Windenergie-Offshore, zu erheblichen Mehrbelas-

tungen für die Verbraucher. Diese Mehrbelastungen werden insbesondere bis 2025 relevant. 

Die Mehrbelastungen in der Variante 1 und 2 gegenüber der Referenzvariante sind nochmals 

in Bild 9—5 dargestellt. Es wird deutlich, dass die Einführung des Stauchungsmodells insbe-

sondere in den nächsten Jahren zu erheblichen Erhöhungen der realen Netto-

Vergütungszahlungen, die im Rahmen der EEG-Umlage auf die Endverbraucher umgelegt 

werden, führen wird. 

 

Bild 9—5 Erhöhung der absoluten realen EEG-Umlage in der Variante 1 und 2 gegen-

über dem EEG

Betrachtet man die Summe der realen Netto-Förderkosten über den gesamten Vergütungszeit-

raum (

2009 

Bild 9—6) belaufen sich diese bereits in der Referenzvariante auf 19,4 Mrd. €2011. In 

der Variante 1 ergibt sich eine weitere Erhöhung um 7,2 Mrd. €2011. Die zusätzliche Steige-

rung in der Variante 2 gegenüber der Variante 1 um 1,4 Mrd. €2011 sind vergleichsweise 

geringfügig. 
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Bild 9—6 Kumulierte reale und mit volkswirtschaftlichem Zinssatz diskontierte Netto-

Vergütungszahlungen 

Zugleich wird allerdings deutlich, dass die Verbesserungen der Rahmenbedingungen für 

Investoren in Offshore-Windenergie im Rahmen der Novellierung mit erheblichen zusätzli-

chen Kostenbelastungen der Verbraucher verbunden sind. Zieht man als Indikator der zusätz-

lichen Kostenbelastungen die kumulierten mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz diskon-

tierten Netto-Vergütungszahlungen heran, steigen diese von 13,3 Mrd. €2011 nach dem 

EEG2009 um 6,1 Mrd. €2011 auf 19,4 Mrd. €2011 nach dem EEG2012. Dieses entspricht einer 

Erhöhung der Belastungen für Verbraucher von mehr als 45 %. Spätestens mit dieser weiteren 

Verbesserung der Förderbedingungen der Windenergie-Offshore im Rahmen der Novellie-

rung des EEG2012

9.4 Zusammenfassung und Bewertung 

 wird die Offshore-Windenergie mittelfristig zu einem wesentlichen Treiber 

der EEG-Umlage, wenn die avisierte installierte Leistung von 10 GW im Jahr 2020 erreicht 

werden sollte. 

Die Verbesserung der wirtschaftlichen Anreize für Investoren in Windenergie-Offshore im 

Rahmen der EEG-Novelle wird zusätzliche Impulse für einen dynamischen Ausbau geben. 

Kurzfristig folgen diese Impulse insbesondere aus der Einführung des optionalen Stau-
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chungsmodells. Mittel- und langfristig werden diese im Vergleich zu den Regelungen des 

EEG2009

Zugleich sind mit diesen Veränderungen zusätzliche Belastungen der Endverbraucher im 

Rahmen der EEG-Umlage in erheblichem Ausmaß verbunden. Insbesondere in den Jahren bis 

2020 kann dies zu einer weiteren Erhöhung der EEG-Umlage von rund 1 Mrd. €

 durch eine implizite Beibehaltung des Sprinter-Bonus mittels der Erhöhung der 

Anfangsvergütung und den veränderten Degressionsregeln weiter verstärkt. 

2011 führen. 

Ohne Berücksichtigung von Veränderungen der Ausbaudynamik steigen bei einem Zubau von 

jeweils 1.000 MW in den Jahren von 2012 bis 2020 die mit einem volkswirtschaftlichen 

Zinssatz diskontierte Summe der Netto-Förderkosten über den gesamten Betriebszeitraum um 

mehr als 45 % auf 19,4 Mrd. €2011

Vor diesem Hintergrund empfehlen wir, sowohl die Dynamik des Zubaus als auch die tatsäch-

liche Kostenentwicklung in den nächsten Jahren einem stetigen Evaluierungsprozess zu un-

terziehen und die Förderbedingungen ggf. kurzfristig anzupassen. Insbesondere ist die inhä-

rente Gefahr gegeben, dass Kostenreduktionen in den nächsten Jahren nicht durch entspre-

chende Reduktionen der Vergütungssätze kompensiert werden. Dies kann einerseits zu erheb-

lichen unerwünschten Mitnahmeeffekten durch Anlagenbetreiber führen. Andererseits kann 

sich die Ausbaudynamik vom gewünschten Zielpfad entfernen. Dieses wäre insbesondere in 

der frühen Entwicklungsphase, in der eine Förderung mit Vergütungssätzen weit oberhalb des 

Marktwertes der erzeugten Energie erforderlich ist, nicht wünschenswert und könnte zu einer 

weitaus stärkeren Belastung der Verbraucher im Rahmen der EEG-Umlage führen. 

. 
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10 Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen der bestehenden 

EEG-Anlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 

(AP 10) 

10.1 Hintergrund 

Das EEG ist seit dem Jahr 2000 das wichtigste Instrument zur Förderung der Stromerzeugung 

aus regenerativen Energiequellen und hat eine erhebliche Ausweitung des Anteils von erneu-

erbaren Energien an der Stromversorgung bewirkt. So konnte die Stromerzeugung aus erneu-

erbaren Energien von knapp 40 TWh im Jahr 2001 auf über 100 TWh im Jahre 2010 mehr als 

verdoppelt werden. 

Mit dieser Entwicklung ging zugleich eine erhebliche Ausweitung der Förderkosten von 

erneuerbaren Energien einher. Im Jahre 2001 lagen die Brutto-Förderkosten bei knapp 

1,6 Mrd. € und sind bis zum Jahr 2010 auf etwa 13 Mrd. € angestiegen. 

Bild 10—1 zeigt die Entwicklung der Stromeinspeisung von und der Brutto-Förderkosten für 

EEG-Anlagen in den Jahren 2001 bis 2010. Einerseits ist die erhebliche Zunahme der Strom-

einspeisung aus EEG-Anlagen im Zeitverlauf zu erkennen. Andererseits wird aber auch eine 

überproportionale Zunahme der Brutto-Förderkosten deutlich. 

 

Bild 10—1 Entwicklung der Stromeinspeisung von und der Brutto-Förderkosten für EEG-

Anlagen in den Jahren 2001 bis 2010 
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Die Förderung der erneuerbaren Energien im Rahmen des EEG hat nicht nur eine kurzfristige 

Belastung der Verbraucher zur Folge, sondern führt aufgrund der Dauer des Vergütungsan-

spruchs der EEG-Anlagen von in der Regel 20 Jahren zuzüglich des Inbetriebnahmejahres 

(IBN-Jahr) zu einer langfristigen Belastung der Verbraucher über die Zahlung der EEG-

Umlage. Somit fallen in den nächsten Jahren und Jahrzehnten Brutto- und Netto-Förderkosten 

bereits - unabhängig vom weiteren Ausbau der erneuerbaren Energie - für die bestehenden 

EEG-Anlagen in erheblichem Umfang an. 

Im Rahmen einer Zusatzuntersuchung hat das Bundesministerium für Wirtschaft und Techno-

logie (BMWi) die r2b energy consulting GmbH beauftragt, die in Zukunft - ab dem Jahr 2012 

- anfallenden Kosten der Förderung für die bereits bestehenden EEG-Anlagen (mit Inbetrieb-

nahme bis Ende 2010), die von den Verbrauchern im Rahmen der EEG-Umlage zu tragen 

sind, zu ermitteln. Hierbei sollten sowohl die jährlichen Netto-Förderkosten als auch die 

kumulierten Netto-Förderkosten der EEG-Anlagen über den verbleibenden Zeitraum mit 

Anspruch auf Vergütungszahlungen ermittelt werden. 

10.2 Methodik und Rahmenannahmen 

Die Höhe der zukünftigen Netto-Förderkosten der Bestandsanlagen hängt einerseits von der 

Höhe der eingespeisten Mengen, die im Rahmen des Festpreisvergütungsmodells des EEG 

vergütet werden, und andererseits von den Vermarktungserlösen für diese Strommengen ab. 

Als Datengrundlage für die Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 

wurde die EEG-Anlagendatenbank der r2b energy consulting GmbH verwendet. Diese basiert 

auf den von den Übertragungsnetzbetreibern veröffentlichten EEG-Anlagenstamm- und EEG-

Anlagenbewegungsdaten diverser Jahre, den von der Bundesnetzagentur veröffentlichten 

Zahlen zu gemeldeten neu installierten PV-Anlagen sowie weiteren Veröffentlichungen. 

Diese Datengrundlage ermöglicht es, eine differenzierte Betrachtung aller bis Ende 2010 in 

Betrieb befindlichen EEG-Anlagen - u. a. unter Berücksichtigung der Anlagentechnologie, 

des Inbetriebnahmejahres, der Höhe der Vergütungssätze und der vermiedenen Netznutzungs-

entgelte - vorzunehmen. Die zu erwartenden Volllaststunden für die einzelnen Anlagen wur-

den auf Basis historischer Auslastungen sowie weiterer zusätzlicher Quellen zu durchschnitt-

lichen Volllaststunden und deren Entwicklungen abgeleitet. Dabei wurde für Windenergie-, 

Fotovoltaik und Wasserkraftanlagen ein Normaljahr hinsichtlich der meteorologischen Be-

dingungen unterstellt. 
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Im Rahmen der Berechnungen gehen wir davon aus, dass die bestehenden EEG-Anlagen 

solange nach dem Festpreisvergütungsmodell des EEG gefördert werden, bis die durch die 

EEG-Anlagenbetreiber realisierbaren Erlöse auf dem Wettbewerbsmarkt (zzgl. vermiedener 

Netznutzungsentgelte) höher als die jeweiligen Vergütungssätze nach dem EEG sind und die 

Anlagenbetreiber somit einen Anreiz haben, den eingespeisten Strom ggf. über externe 

Dienstleister direkt zu vermarkten. Alternative Vermarktungsoptionen, wie die Direktver-

marktung unter Berücksichtigung des Grünstromprivilegs, eine Vermarktung im Rahmen des 

Marktprämienmodells oder bei PV-Anlagen ein Eigenverbrauch unter Verwendung der Rege-

lungen zur Eigenverbrauchsförderung, werden nicht explizit berücksichtigt. Sollten Anlagen-

betreiber eine der genannten Optionen wählen, müssen für diese zusätzliche Anreize geschaf-

fen werden, was ceteris paribus zusätzliche Kosten verursacht. Diese zusätzlichen Kosten 

müssen entweder direkt über die EEG-Umlage oder indirekt z. B. über die Netzentgelte kom-

pensiert werden. Das gewählte Vorgehen führt somit tendenziell zu einer geringfügigen Un-

terschätzung der tatsächlichen Kosten. Darüber hinaus nehmen wir an, dass ein Betrieb der 

EEG-Anlagen (mindestens) über den gesamten Zeitraum mit Vergütungsanspruch - in der 

Regel 20 Jahre - gegeben ist. Vorzeitige Stilllegungen - z. B. im Rahmen eines Repowering 

von Windenergieanlagen - werden somit explizit nicht berücksichtigt. 

Sowohl zur Ermittlung der Brutto-Förderkosten als auch zur Berechnung der Netto-

Förderkosten müssen zusätzliche Annahmen zur Entwicklung des Vermarktungswertes der 

EEG-Anlagen getroffen werden. Die Entwicklung des realisierbaren Vermarktungswertes 

beeinflusst einerseits die Entscheidung von EEG-Anlagenbetreibern, ob ein Wechsel in die 

Direktvermarktung erfolgt. Somit ist ein direkter Einfluss auf die Höhe der eingespeisten 

Strommenge durch EEG-Anlagen, die im Festpreisvergütungsmodell des EEG Vergütungs-

zahlungen erhalten, gegeben. Dies beeinflusst wiederum direkt die Brutto-Förderkosten. 

Andererseits ist der Vermarktungswert unter Berücksichtigung der vermiedenen Netznut-

zungsentgelte von den Brutto-Förderkosten zur Ermittlung der Netto-Förderkosten abzuzie-

hen. Der Vermarktungswert der EEG-Anlagen hängt sowohl von den Strompreisentwicklun-

gen am Großhandelsmarkt als auch von der sog. Wertigkeit und den Vermarktungskosten der 

Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen ab. 

Bei der Entwicklung am Großhandelsmarkt unterstellen wir einen moderaten Preisanstieg bis 

2030 und anschließende Konstanz der realen Strompreise (Bild 10—2). 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  227 

 

Bild 10—2 Nominale und reale Strompreisentwicklung am Großhandelsmarkt (base-

Notierung) von 2012 bis 2041 

Ausgehend von einem realen Strompreis am Großhandelsmarkt (base-Notierung) von knapp 

60 €2011 je MWh steigt dieser bis 2020 auf 70 €2011 je MWh und auf 75 €2011

Bei der Wertigkeit, d. h. des für die Einspeisung über das Jahr durchschnittlich erzielbaren 

Marktpreises, und den Vermarktungskosten unterstellen wir für jede EE-Technologie unter-

schiedliche Werte (

 je MWh bis zum 

Jahr 2030. 

Tabelle 10-1). 

Wertigkeit in % der 
base-Notierung

Vermarktungskosten 

in €2011 je MWh

Biomasse 100% 1,0
Wasserkraft 100% 1,0
Gase 100% 1,0
Geothermie 100% 1,0
Windenergie Onshore 85% 5,0
Windenergie Offshore 90% 3,0
PV 100% 5,0  

Tabelle 10-1 Wertigkeit und reale Vermarktungskosten der unterschiedlichen EE-

Technologien 

Vereinfachend haben wir angenommen, dass diese über die Jahre konstant bleiben. 
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10.3 Ergebnisse129

10.3.1 Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen 

 

Das Bild 10—3 stellt die Entwicklung der jährlich eingespeisten Energie aus EEG-

Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende 2010, die grundsätzlich einen Anspruch auf 

Vergütungszahlungen nach dem EEG haben, im Zeitverlauf dar. Dabei wurde eine Differen-

zierung nach EE-Technologien vorgenommen. 

 

Bild 10—3 Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergütungsan-

spruch von 2012 bis 2030 

Die Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergütungsanspruch bleibt zunächst bis zum 

Jahr 2020 annähernd konstant. Anschließend verlieren EEG-Anlagen, die in frühen Jahren 

zugebaut wurden, sukzessive nach 20 Jahren ihren Vergütungsanspruch. Hiervon sind zu-

nächst im Wesentlichen Windenergieanlagen Onshore und Biomasseanlagen betroffen. Insbe-

sondere für einen Großteil der Einspeisung aus Fotovoltaik-Anlagen besteht ein Anspruch auf 

                                                 
129  Die Zahlenwerte zu den im Folgenden grafisch dargestellten Ergebnissen sind in Anhang A in Tabellen 

dargestellt. 
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Vergütungszahlungen bis zum Ende des nächsten Jahrzehnts, weil ein Zubau in größerem 

Umfang erst in den letzten Jahren erfolgte. 

Wie Bild 10—4 zeigt, werden zukünftig nicht alle EEG-Bestandsanlagen die garantierten 

Vergütungszahlungen in Anspruch nehmen. Ein Teil wird in die Direktvermarktung wech-

seln, weil die EEG-Anlagenbetreiber als Folge des Anstiegs der Strompreise am Großhan-

delsmarkt dort höhere Einnahmen erzielen können. Dieses gilt in den nächsten Jahren insbe-

sondere für die EE-Technologien Windenergie Onshore, Wasserkraft und Gase (Deponie-, 

Klär- und Grubengas) sowie ab dem Jahr 2020 für einige Biomasseanlagen. Neben dem An-

stieg der Strompreise am Großhandelsmarkt wurde dabei für Windenergieanlagen On- und 

Offshore zusätzlich die Reduktion der Vergütungszahlungen nach Ablauf des Zeitraums der 

Anfangsvergütung berücksichtigt. 

 

Bild 10—4 Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergütungszah-

lungen von 2012 bis 2030 

Diese Entwicklung führt u. a. dazu, dass es sich bei den im Festpreisvergütungsmodell ver-

bleibenden EEG-Bestandsanlagen zunehmend um Anlagen mit Anspruch auf hohe Vergü-

tungssätze, wie PV-Anlagen und Biogasanlagen, handelt. Diese Anlagen sind sowohl bei 

heutigen als auch bei zukünftig zu erwartenden Strompreisen am Großhandelsmarkt so weit 

von der Wettbewerbsfähigkeit entfernt, dass ein Wechsel in die Direktvermarktung - ohne 

zusätzliche Förderung - über den gesamten Zeitraum des Vergütungsanspruchs keine Option 

darstellt. 
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10.3.2 Entwicklung der Brutto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen 

Unter Berücksichtigung der jeweiligen Vergütungssätze können aus der Entwicklung der 

Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen, die in der Festpreisvergütung verbleiben, die Brutto-

Vergütungszahlungen abgeleitet werden. 

In Bild 10—5 ist die Entwicklung der realen Brutto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen 

von 2012 bis 2030 differenziert nach EE-Technologien dargestellt. Im Jahr 2012 liegen die 

Brutto-Förderkosten der Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende 2010 bei rund 

15,6 Mrd. €2011. Die Brutto-Förderkosten für die EEG-Bestandsanlagen sinken im Zeitverlauf 

nur langsam ab. So belaufen sich diese auch im Jahr 2020 noch auf ca. 11,6 Mrd. €2011. 

 

Bild 10—5 Entwicklung der realen Brutto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen von 

2012 bis 2030 

Die Anteile der einzelnen EE-Technologien an den Brutto-Förderkosten unterscheiden sich 

dabei erheblich von den Anteilen der einzelnen EE-Technologien an der Stromeinspeisung. 

So liegt im Jahre 2012 der Anteil von Fotovoltaik an den Brutto-Förderkosten von EEG-

Bestandsanlagen bei über 40 %, während der Anteil von Fotovoltaik an der Einspeisung von 

EEG-Bestandsanlagen nur bei 16 % liegt. Ein umgekehrtes Bild zeigt sich bei Windenergie 

Onshore. Während im Jahr 2012 fast die Hälfte der Stromeinspeisung der EEG-

Bestandsanlagen auf Windenergie Onshore basiert, liegt der Anteil an den Brutto-

Förderkosten unter 30 %. Im Zeitverlauf nimmt die Bedeutung der Fotovoltaik an den Brutto-

Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen sogar noch weiter zu. Einerseits wurde der Großteil 
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der Anlagen erst in den letzten Jahren zugebaut und damit besteht der Vergütungsanspruch 

entsprechend länger als bei anderen EEG-Bestandsanlagen. Andererseits stellt im Gegensatz 

zu anderen EE-Technologien bei der Höhe der Vergütungssätze von PV-Anlagen ein Wechsel 

in die Direktvermarktung keine Option für Anlagenbetreiber dar. 

10.3.3 Entwicklung der Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen 

Die Brutto-Förderkosten stellen nicht die tatsächlichen Kosten dar, die im Rahmen der EEG-

Förderung von den Verbrauchern über die EEG-Umlage zu zahlen sind. Zur Bestimmung der 

Netto-Förderkosten sind von den Brutto-Förderkosten die Vermarktungserlöse sowie die 

vermiedenen Netznutzungsentgelte abzuziehen. 

Bild 10—6 zeigt die Entwicklung der realen Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen 

von 2012 bis 2030. Noch stärker als bei der zuvor dargestellten Entwicklung der realen Brut-

to-Förderkosten spielen die bestehenden PV-Anlagen eine wesentliche Rolle sowohl bezüg-

lich der Höhe der realen Netto-Förderkosten für bestehende EEG-Anlagen zu Beginn des 

Betrachtungszeitraums als auch bei der langfristigen Entwicklung der realen Netto-

Förderkosten. Mit über 5,5 Mrd. €2011 im Jahr 2012 werden rund 55 % der gesamten realen 

Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen durch PV-Anlagen mit Inbetriebnahme bis 

Ende 2010 verursacht. Zwar verringern sich die realen Netto-Förderkosten für bestehende 

PV-Anlagen im Zeitverlauf durch die Inflation und reale Strompreissteigerung am Großhan-

delsmarkt, allerdings wirkt insbesondere die reale Strompreiserhöhung bei dieser EE-

Technologie nur sehr langsam. 
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Bild 10—6 Entwicklung der realen Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen von 

2012 bis 2030 

Der Unterschied zwischen den zu zahlenden Vergütungssätzen und dem Vermarktungswert 

ist bei dieser EE-Technologie so hoch, dass ein moderater Strompreisanstieg die Netto-

Förderkosten nur in sehr geringem Umfang senkt. So fallen für die bis Ende 2010 in Betrieb 

genommen PV-Anlagen bis weit nach dem Jahr 2020 noch reale Netto-Förderkosten in Höhe 

von jeweils mehr als 4 Mrd. €2011 p. a. an. Zu Beginn des Betrachtungszeitraums verursachen 

neben den bestehenden PV-Anlagen auch bestehende Anlagen auf Basis biogener Energieträ-

ger sowie bestehende Windenergieanlagen Onshore reale Netto-Förderkosten in bedeutendem 

Umfang. Im Jahr 2012 belaufen sich diese auf mehr als 2,5 Mrd. €2011 für bestehende Anlagen 

auf Basis biogener Energieträger und auf ca. 1,9 Mrd. €2011 für bestehende Windenergieanla-

gen Onshore. Dabei verringern sich diese Werte im Vergleich zu den realen Netto-

Förderkosten für bestehende PV-Anlagen im Zeitverlauf schneller. Insbesondere bei Wind-

energie Onshore haben sich diese bis zum Jahr 2020 auf etwas mehr als 500 Mio. €2011 redu-

ziert. Die EEG-Bestandsanlagen von alle übrigen EE-Technologien (Gase, Windenergie 

Offshore, Wasserkraft und Geothermie) haben de facto nur einen marginalen und in der län-

gerfristigen Entwicklung zum Teil keinen Einfluss auf die realen Netto-Förderkosten für 

bestehende EEG-Anlagen. Dies ist einerseits auf den bis Ende 2010 geringen Zubau dieser 

EE-Technologien (Geothermie und Windenergie Offshore) zurückzuführen. Andererseits 

liegen die Vergütungssätze bereits heute (Deponie-, Gruben- und Klärgas sowie Wasserkraft) 

sehr nahe an den Vermarktungserlösen auf dem Wettbewerbsmarkt. Durch Inflation und reale 
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trompreissteigerungen nähern sich die Vergütungssätze und die Vermarktungserlöse weiter 

an, so dass diese Anlagen entweder in die Direktvermarktung wechseln oder die resultieren-

den Netto-Förderkosten je kWh eingespeiste Energie nur noch marginal sind. 

10.3.4 Aggregierte Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen 

Auf Basis der jährlichen Werte der realen Netto-Förderkosten für die bestehenden EEG-

Anlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 können aggregierte Werte der zukünf-

tigen Netto-Förderkosten ermittelt werden, die die von den Verbrauchern zu tragenden Kosten 

für die bestehenden EEG-Anlagen über den gesamten verbleibenden Förderzeitraum wider-

spiegeln.  

In Bild 10—7 sind die aggregierten Werte der zukünftig anfallenden realen Netto-

Förderkosten für die EEG-Bestandsanlagen als Summe der realen Werte über den gesamten 

Förderzeit und einmal als mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz in Höhe von 4 % p. a. 

diskontierten Werte (Barwert) dargestellt. 

 

 

Bild 10—7 Aggregierte Werte der zukünftig anfallenden Netto-Förderkosten für EEG-

Bestandanlagen mit IBN-Jahr vor und in 2010 

Unter Berücksichtigung aller EE-Technologien verursachen die EEG-Bestandsanlagen in der 

Zukunft ab dem Jahr 2012 reale Netto-Förderkosten in Höhe von etwa 118 Mrd. €2011. Bei 
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einer Diskontierung mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz entspricht dies einem Barwert 

von 87,5 Mrd. €2011. Davon lassen sich über 60 % auf die Förderung von bestehenden PV-

Anlagen zurückführen, die damit ein wesentlicher Verursacher der von den Verbrauchern 

zukünftig zu tragenden Belastungen sind, die aus der Förderung von EEG-Bestandsanlagen 

resultieren. Die Förderung von bestehenden Biomasseanlagen und Windenergieanlagen wird 

die Verbraucher in der Zukunft ebenfalls weiterhin erheblich belasten. Bei bestehenden Bio-

masseanlagen ergeben sich aggregierte reale Netto-Förderkosten von rund 28,5 Mrd. €2011 

und bei bestehenden Windenergieanlagen resultieren aggregiert reale Netto-Förderkosten in 

Höhe von rund 12 Mrd. €2011

 

. Die Bedeutung der übrigen EE-Technologien hinsichtlich der 

durch Bestandsanlagen resultierenden zukünftigen Belastungen für Endverbraucher ist margi-

nal. 
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A  Entwicklung der Erzeugungsmengen und der Brutto-

Förderkosten von EEG-Anlagen 

In den Arbeitspaketen 3, 4, 5, 7 und 8 sind zur Ableitung von quantitativen Ergebnissen z. T. 

detaillierte Annahmen zum heutigen Bestand und der zukünftigen Entwicklung der Erneuer-

baren Energien unterstellt. Zu diesem Zweck wurde im Rahmen dieser Studie ein quantitati-

ver Rahmen für die Entwicklung der Erneuerbaren Energien in der Stromerzeugung in 

Deutschland bis zum Jahr 2015 mit dem erforderlichen Detaillierungsgrad geschaffen. Dabei 

wurde keine eigene Prognose der Entwicklung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien vor-

genommen. Vielmehr wurde grundsätzlich das Trendszenario der aktuellen Mittelfristprogno-

se der Übertragungsnetzbetreiber verwendet. Aufbauend auf den unterstellten Entwicklungen 

zu den installierten Kapazitäten nach EE-Technologien dieser Prognose wurden Analysen zu 

Entwicklungen der Erzeugungsmengen und der Brutto- und Netto-Förderkosten vorgenom-

men. Dabei wurden weitere Informationsquellen verwendet, die in diesen Bereichen z. T. zu 

geringfügigen Abweichungen gegenüber dem Trendszenario der Mittelfristprognose führen. 

Insbesondere wurde bei der Stromerzeugung von PV-Anlagen und Windenergie Onshore 

sowie bei den Vergütungssätzen auf ergänzende Informationen zu Stromerzeugung, Vergü-

tung und (regionaler Verteilung der) Leistung von EEG-Anlagen im Jahre 2009, die im Rah-

men der Studie von der Bundesnetzagentur auf Basis der von den Anlagenmeldungen der 

Übertragungsnetzbetreiber zur Verfügung gestellt wurden, sowie ergänzend auf eigene EE-

Anlagendatenbanken zurückgegriffen. Die entsprechenden Zahlenwerte zur Stromerzeugung 

und zu den Brutto-Vergütungszahlungen in den Jahren 2012 bis 2015 können den nachfol-

genden Tabellen entnommen werden. Dabei ist sowohl bei der Stromerzeugung als auch bei 

den Brutto-Vergütungszahlungen zu berücksichtigen, dass von der aktuellen Gesetzeslage 

hinsichtlich Förderung des Eigenverbrauchs von PV-Anlagen und der Direktvermarktung mit 

Grünstromprivileg abstrahiert wurde. Die Aspekte haben in den Arbeitspaketen 3 / 4 und 7 

entsprechend Berücksichtigung gefunden und werden dort dargestellt. 
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2012 2013 2014 2015

Windenergie Onshore 56.075 59.044 59.945 61.695
Windenergie Offshore 2.036 5.916 13.427 19.452
Fotovoltaik 26.785 29.964 32.683 35.928
Geothermie 111 177 268 366
Wasserkraft 6.499 6.800 7.079 7.362
Bioenergie 29.384 30.582 31.998 32.859
Gase 1.943 1.900 1.862 1.829
Summe 122.833 134.383 147.263 159.491

GWh

 

Tabelle A-1: Erzeugte Jahresarbeit aus EEG-Anlagen nach EE-Technologien - Jahr 2012 bis 

2015  

2012 2013 2014 2015

Windenergie Onshore 5.018 5.316 5.385 5.510
Windenergie Offshore 305 887 2.014 2.918
Fotovoltaik 9.408 10.046 10.526 11.048
Geothermie 24 38 58 79
Wasserkraft 532 560 584 609
Bioenergie 4.810 5.015 5.255 5.401
Gase 141 138 135 132
Summe 20.237 22.000 23.956 25.696

Mio. €

 

Tabelle A-2: Insgesamt an Anlagenbetreiber zu zahlende Brutto-Vergütungen nach EE-

Technologien - Jahr 2012 bis 2015 
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B  Auswertung der Äußerungen zur rechtlichen Zulässigkeit der 

Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen 

In Abschnitt 6.2.3.1 haben wir einen Überblick über die einschlägige Diskussion zur rechtli-

chen Zulässigkeit einer Vermarktung von Regelenergie durch von EE-Anlagen gegeben. 

Nachfolgend werden die hierfür ausgewerteten Quellen tabellarisch zusammengefasst. 

B.1  Tabellarische Zusammenfassung 

 

Legende: vereinbar – grün; Änderung / Klarstellung befürwortet – gelb; unvereinbar – rot 

 

Hinweis: Die Literaturnachweise sind in Abschnitt B.2 dieses Anhangs zusammengefasst 

und nicht im Literaturverzeichnis des Hauptteils enthalten. 

 

I. Zulässigkeit der Regelenergievermarktung: nicht normspezifische Aussagen 

1. Vermarktung durch alle EE-Anlagen zulässig 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Biogasrat (1)    

Biogasrat (2)    

Trianel   +   +   

2. Vermarktung durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergütung zulässig 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

BEE    

Energy2market    

Lechwerke u.a.  +    
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BMU Wustlich    

BNetzA Thomaschki    

dena-Netzstudie II s. Erläuterung 1 s. Erläuterung 1  

Erl. 1: Aussage (S. 355 Fn. 88, S. 430) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 434) 

ein Verstoß gegen Doppelvermarktungsverbot oder Einspeisevorrang ausdrücklich verneint 

wird, die Vermarktung also als zulässig angesehen wird 

 

3. Vermarktung durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung zulässig 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

BNetzA Thomaschki    

BMU Wustlich    

dena-Netzstudie II, S. 

430, 434, 355 Fn. 88 

   

Energy2market    

Lechwerke u.a.    

EnBW Transportnetze    

II.  Vereinbarkeit mit Doppelvermarktungsverbot, § 56 EEG 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Ehricke/Breuer     

Energy2market    

Lechwerke u.a.    

HAMBURG ENERGIE  +    
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Stadtwerke Leipzig  +    

Biogasrat (1)  +    

BEE    +  

Fraunhofer IWES    

BWE    

dena-Netzstudie II s. Erläuterung 2 s. Erläuterung 2  

Schmiedeskamp    

Erl. 2: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430) 

die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zulässig be-

zeichnet wird 

 

III.  Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1, 3 i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG 

Fundstelle 

1. Vereinbarkeit mit dem Einspeisevorrang gemäß § 8 Abs. 1 EEG 

Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Ehricke/Breuer     

Lechwerke u.a.    

dena-Netzstudie II s. Erläuterung 3   

Schumacher    

Erl. 3: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430) 

die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zulässig be-

zeichnet wird 

 

2. Einspeisevorrang kein zwingendes Recht, daher Regelenergievermarktung zulässig  
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Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Ehricke/Breuer     

Schumacher    

dena-Netzstudie II s. Erläuterung 4   

Erl. 4: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430) 

die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zulässig be-

zeichnet wird 

 

Fundstelle 

3. Anwendungsbereich der Ausnahme gemäß § 8 Abs. 3 EEG gegeben, daher vereinbar  

Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Ehricke/Breuer     

Energy2market    

dena-Netzstudie II, S. 

434 

   

 

 

IV.  Vereinbarkeit mit Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG 

1. Alle EE-Anlagen 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Lechwerke u.a.    

HAMBURG ENERGIE  +    

 

2. EE-Anlagen mit fester Einspeisevergütung 
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Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

HAMBURG ENERGIE    

 

V.  Vereinbarkeit mit fehlender Verordnung gem. § 64 Abs. 1 Nr. 6b) EEG  

 (d.h. VO-Erlass ist keine Voraussetzung für Teilnahme am Regelenergiemarkt) 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Lechwerke u.a.    

HAMBURG ENERGIE    

 

 

VI.  Einspeisemanagement /Systemverantwortung  

1. Möglichkeit der Regelenergievermarktung trotz etwaiger Maßnahmen des 

Einspeisemanagements nach § 11 EEG bzw. zur Wahrnehmung der Systemverantwortung 

nach § 13 Abs. 1 Nr. 1 oder Abs. 2, § 14 EnWG 

 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

HAMBURG ENERGIE    

Biogasrat (2)    

 

2. Vorrang Einspeisemanagement nach § 11 EEG gegenüber Maßnahmen nach §§ 13 

Abs. 1, 14 Abs. 1 EnWG 

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung 

Salje (EEG)     
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Ehricke (EEG)     

Scholz/Tüngler    

BDEW    

Schumacher    

Bourwieg (EnWG)    

 

 

B.2  Literaturnachweise  

BDEW BDEW, Stellungnahme zum Konsultationsverfahren der 

BNetzA – „Leitfaden Einspeisemanagement“, S. 9 ff. 

BEE Stellungnahme Bundesverband Erneuerbare Energien e.V. v. 

23.7.2010 zum 

Biogasrat (1) 

Festlegungsverfahren Regelenergie-

ausschreibung der BNetzA, S. 1 f. 

Biogasrat (2) 

Position des Biogasrat e.V. v. 29.9.2010 zur Reform des EEG - 

„EEG 2012 – schlank, marktnah und effizient“, S. 3 f. 

BMU Wustlich 

Stellungnahme des Biogasrat e.V. zum Festlegungsverfahren 

Regelenergie-ausschreibung der BNetzA, S. 1 f. 

BMU, Vortrag Wustlich, „Weiterentwicklung des EEG: Anreize 

für eine bessere Marktintegration der Erneuerbaren Energien“, 

Köln 27.1.2011, Folie 14 

BNetzA Thomaschki BNetzA, Vortrag Thomaschki, „Zugang der EE zu Regelener-

giemärkten“ – Workshop zur Markt- und Systemintegration, 

BMU, 15.7.2010, Folien 3, 5 

Bourwieg (EnWG) Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl. 

2010, § 13 Rn. 18b 



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  B-7 

BWE 

dena-Netzstudie II 

Stellungnahme Bundesverband WindEnergie e.V., Positionspa-

pier zur Novelle des Erneuerbare-Energien-Gesetzes, Oktober 

2010, S. 21 

dena-Netzstudie II – Integration erneuerbarer Energien in die 

deutsche Stromversorgung im Zeitraum 2015-2020 mit Aus-

blick 2025, November 2010, S.

Ehricke (EEG) 

 355 Fn. 88, S. 430, S. 434 

Ehricke in Frenz / Müggenborg, EEG, 2010, § 11 Rn. 27 

Ehricke/Breuer Ehricke/Breuer, RdE 2010, S. 309, 311 ff. 

EnBW Transportnetze Stellungnahme EnBW Transportnetze AG v. 23.7.2010 zum 

Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA, 

S. 11 

Energie2market Stellungnahme von Energy2market GmbH v. 23.7.2010

Fraunhofer IWES 

 zum 

Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA, 

S. 1 f. 

Stellungnahme Fraunhofer IWES v. 3.8.2010 zum

HAMBURG ENERGIE 

 Festlegungs-

verfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA, S. 4 

Stellungnahme von HAMBURG ENERGIE v. 23.7.2010 

Lechwerke u.a. 

zum 

Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA, 

S. 4 ff. 

Stellungnahme Lechwerke AG und RWE Innogy GmbH v. 

23.7.2010 zum Festlegungsverfahren Regelenergie-

ausschreibung der BNetzA, S. 1 f. 

Salje (EEG) Salje, EEG, 5. Aufl. 2010, § 11 Rn. 35 f 

Schmiedeskamp Schmiedeskamp, Energy 2.0, Ausgabe 1/2010, S. 52, 54 

Scholz/Tüngler Scholz/Tüngler, RdE 2010, S. 317, 320 

Schumacher Schumacher, ZUR 2009, S. 522, 527 



B-8 BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  /r2b/FGH  

Stadtwerke Leipzig Stellungnahme der Stadtwerke Leipzig v. 04.10.2010 

Trianel 

zum 

Konsultationsverfahren der BNetzA – „Leitfaden 

Einspeisemanagement“, S. 3 f. 

Stellungnahme Trianel GmbH v. 23.7.2010 zum 

 

Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA, 

S. 2 

Fundstellen  

Die Stellungnahmen zum „Leitfaden Einspeisemanagement“ der BNetzA sind abrufbar unter: 

http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1911/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetGas/ErneuerbareEne

rgienGesetz/LeitfadenEEGEinspeisemanagement_Basepage.html?nn=135464#doc159432bod

yText2 

 

Die Stellungnahmen zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA sind 

abrufbar unter: 

http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1931/DE/DieBundesnetzagentur/Beschlusskammern/1

BK-Geschaeftszeichen-Datenbank/BK6/2010/BK6-10-000bis100/BK6-10-097bis-

099/Konsultation_BK6-10-099.html?nn=54788 

 

http://www.wind-energie.de/fileadmin/dokumente/Positionspapiere/BWE_Position_EEG-

Novelle_20101015.pdf  

Das Positionspapier des Bundesverbandes WindEnergie e.V. zur Novelle des Erneuerbare-

Energie-Gesetzes ist abrufbar unter: 

 

Das Positionspapier des Biogasrat e.V. v. 29.9.2010 zum Europarechtsanpassungsgesetz 

Erneuerbare Energien (EAG-EE) - „EEG 2012 – schlank, marktnah und effizient“ findet sich 

unter:  



/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  B-9 

http://biogasrat.de/index.php?option=com_docman&task=doc_view&gid=114&tmpl=compo

nent&format=raw&Itemid=87  





/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Förderung, 12.09.2011  C-1 

C  Datentabellen zu Kapitel 10 

Bio-
masse

Wasser-
kraft

Wind 
Onshore

Wind 
Offshore

PV
Geo-

thermie
Gase Summe

2012 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2013 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2014 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2015 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2016 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2017 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2018 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2019 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2020 26.427 5.446 49.908 368 16.297 28 2.006 100.480
2021 24.668 3.889 41.073 368 16.243 28 1.465 87.733
2022 23.485 2.846 35.989 368 16.149 28 1.224 80.088
2023 22.621 2.816 30.605 368 16.051 28 842 73.331
2024 21.269 2.772 25.496 368 15.916 28 522 66.371
2025 18.736 2.625 21.503 368 15.297 27 168 58.726
2026 15.081 2.527 17.916 368 14.413 27 114 50.447
2027 9.997 2.426 13.498 368 13.600 27 54 39.972
2028 5.879 2.308 9.987 368 12.367 13 32 30.954
2029 3.968 2.283 8.366 368 10.461 13 24 25.483
2030 2.288 1.947 3.045 119 7.099 0 0 14.498

Stromerzeugung in GWh

 

Tabelle C-1:  Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergütungsan-

spruch von 2012 bis 2030 (Bild 10-3) 
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Bio-
masse

Wasser-
kraft

Wind 
Onshore

Wind 
Offshore

PV
Geo-

thermie
Gase Summe

2012 26.418 5.370 49.872 368 16.297 28 1.874 100.227
2013 26.418 5.198 49.864 368 16.297 28 1.763 99.935
2014 26.415 4.445 49.855 368 16.297 28 1.425 98.834
2015 26.415 3.540 49.654 368 16.297 28 610 96.911
2016 26.410 2.888 49.235 368 16.297 28 380 95.606
2017 26.331 2.407 43.205 368 16.297 28 162 88.798
2018 26.331 1.767 36.282 368 16.297 28 43 81.115
2019 26.171 1.585 32.795 368 16.297 28 25 77.269
2020 25.514 1.539 28.866 368 16.297 28 18 72.629
2021 22.826 1.403 23.732 368 16.243 28 17 64.617
2022 20.841 1.134 19.605 368 16.149 28 4 58.130
2023 19.886 1.071 15.894 368 16.051 28 3 53.302
2024 19.227 947 12.450 309 15.916 28 1 48.878
2025 17.254 762 9.465 125 15.297 27 0 42.931
2026 13.998 572 6.903 0 14.413 27 0 35.915
2027 9.452 448 4.600 0 13.600 27 0 28.129
2028 5.587 369 2.884 0 12.367 13 0 21.221
2029 3.863 333 1.945 0 10.461 13 0 16.616
2030 2.227 355 599 0 7.099 0 0 10.280

Stromerzeugung in der FPV in GWh

 

Tabelle C-2:  Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergütungszah-

lungen von 2012 bis 2030 (Bild 10-4) 
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Bio-
masse

Wasser-
kraft

Wind 
Onshore

Wind 
Offshore

PV
Geo-

thermie
Gase Summe

2012 4.240 426 4.297 54 6.489 6 130 15.642
2013 4.166 407 4.194 53 6.376 6 121 15.322
2014 4.093 351 4.087 52 6.264 5 96 14.948
2015 4.021 285 3.954 51 6.154 5 43 14.514
2016 3.950 236 3.802 51 6.047 5 27 14.117
2017 3.875 199 3.334 50 5.941 5 11 13.416
2018 3.807 152 2.823 49 5.837 5 3 12.677
2019 3.729 137 2.506 48 5.735 5 2 12.161
2020 3.615 131 2.165 47 5.634 5 1 11.598
2021 3.325 119 1.744 46 5.513 5 1 10.753
2022 3.086 97 1.414 45 5.377 5 0 10.025
2023 2.941 90 1.127 45 5.245 5 0 9.452
2024 2.827 79 868 37 5.104 5 0 8.920
2025 2.545 64 651 15 4.744 4 0 8.022
2026 2.019 48 469 0 4.301 4 0 6.842
2027 1.322 38 312 0 3.916 4 0 5.593
2028 757 32 196 0 3.417 2 0 4.404
2029 511 28 130 0 2.733 2 0 3.405
2030 289 30 39 0 1.712 0 0 2.071

Reale Brutto-Vergütungszahlungen in Mio. €2011

 

Tabelle C-3:  Entwicklung der realen Brutto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen von 

2012 bis 2030 (Bild 10-5) 
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Bio-
masse

Wasser-
kraft

Wind 
Onshore

Wind 
Offshore

PV
Geo-

thermie
Gase Summe

2012 2.560 89 1.883 34 5.542 4 14 10.125
2013 2.446 73 1.714 32 5.392 4 9 9.669
2014 2.334 60 1.544 31 5.245 4 5 9.222
2015 2.226 48 1.362 29 5.102 4 2 8.773
2016 2.121 39 1.175 28 4.962 3 1 8.329
2017 2.019 32 986 27 4.825 3 1 7.893
2018 1.920 27 815 25 4.692 3 0 7.482
2019 1.824 22 659 24 4.562 3 0 7.094
2020 1.731 18 514 23 4.435 3 0 6.724
2021 1.626 15 375 22 4.317 3 0 6.358
2022 1.522 12 274 21 4.188 3 0 6.019
2023 1.436 10 196 20 4.062 3 0 5.726
2024 1.363 8 134 16 3.932 3 0 5.454
2025 1.221 6 89 6 3.618 2 0 4.942
2026 938 5 57 0 3.241 2 0 4.243
2027 588 4 36 0 2.917 2 0 3.547
2028 320 3 22 0 2.510 1 0 2.857
2029 208 3 12 0 1.967 1 0 2.191
2030 114 2 3 0 1.193 0 0 1.313

Reale Netto-Vergütungszahlungen in Mio. €2011

 

Tabelle C-4:  Entwicklung der realen Netto-Förderkosten für EEG-Bestandsanlagen von 

2012 bis 2030 (Bild 10-6) 

 

Bio-
masse

Wasser-
kraft

Gase
Wind-

energie
PV

Geo-
thermie

Summe

Reale Werte 28.516 482 32 12.186 76.700 51 117.967

Diskontierte 
Werte

21.483 395 29 10.087 55.382 37 87.414

Aggregierte Netto-Förderkosten in €2011

 

Tabelle C-5:  Aggregierte Werte der zukünftig anfallenden Netto-Förderkosten für EEG-

Bestandanlagen mit IBN-Jahr vor und in 2010 (Bild 10-7) 
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