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Zusammenfassung 

Der Weg Deutschlands zur Klimaneutralität bis 2045 erfordert einen weiterhin starken und 

verlässlichen Ausbau erneuerbarer Energien. Gleichzeitig steht der bestehende Förderrah-

men vor einer grundlegenden Weiterentwicklung, da die beihilferechtliche Genehmigung des 

aktuellen Erneuerbaren-Energie-Gesetzes (EEG) Ende 2026 ausläuft und die europäischen 

Vorgaben künftig einen Rückzahlungsmechanismus bei Marktwerten über der vereinbarten 

Förderhöhe verlangen. Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage, wie die Finanzierung 

erneuerbarer Energien künftig ausgestaltet werden sollte. Für Schleswig-Holstein und Nie-

dersachsen ist diese Frage von besonderer Bedeutung, weil beide Länder wesentliche Bei-

träge zum weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien geleistet haben und weiter leisten 

wollen.  

Dieses Gutachten untersucht daher, ob und in welcher Form auch künftig ein Förderrahmen 

für erneuerbare Energien erforderlich ist, welche Finanzierungsinstrumente hierfür in Be-

tracht kommen und wie diese im Vergleich zueinander zu bewerten sind. Grundlage sind 

szenarienbasierte Modellanalysen zur Fördernotwendigkeit, eine ökonomische Analyse und 

qualitative Bewertung der Finanzierungsinstrumente sowie strukturierte Interviews mit Stake-

holdern aus den Ländern Schleswig-Holstein und Niedersachsen, durch die Einschätzungen 

aus der Praxis einbezogen werden. 

Auf Basis von drei konsistenten Strommarktszenarien bis 2045 zeigt die Analyse, 

dass zur planbaren Erreichung der Ausbauziele auch künftig ein staatlich flankierter 

Investitionsrahmen erforderlich bleibt. Ein rein marktbasierter EE-Zubau ist perspekti-

visch zwar für einzelne Technologien und besonders günstige Standorte möglich, reicht je-

doch nicht aus, um die für die Klimaziele notwendige Ausbaugeschwindigkeit und Zielerrei-

chung verlässlich sicherzustellen. Während große Photovoltaikanlagen Anfang der 2040er 

Jahre überwiegend ohne Förderung auskommen können, gilt dies für Onshore-Wind nur ein-

geschränkt. Bei Offshore-Wind bleibt bis 2045 ein Ausbau in weiten Teilen weiterhin auf ei-

nen Förderrahmen angewiesen. Ohne eine fortgesetzte Absicherung der Investitionen ist da-

her insbesondere bei Onshore- und Offshore-Wind mit einer deutlichen Verfehlung der Aus-

bauziele zu rechnen.  

Vor dem Hintergrund der EU-Vorgaben und der Klimaziele der deutschen Bundesregierung 

kommen für die zukünftige Förderung erneuerbarer Energien nur solche Finanzierungsin-

strumente in Betracht, die den vorgesehenen EE-Zubau zielgenau unterstützen, das langfris-

tige Preis- bzw. Erlösrisiko wirksam reduzieren und zugleich einen Rückzahlungsmechanis-

mus integrieren, der den EU-Vorgaben genügt. Vertieft untersucht wurden daher drei struk-

turell unterschiedliche Modelle: ein produktionsabhängiger Differenzkontrakt (Contract for 

Difference, CfD) mit Viertelstundenreferenzperiode, ein produktionsabhängiger CfD mit jähr-

licher Referenzperiode sowie ein produktionsunabhängiger CfD. Diese Modelle decken die 

wesentlichen derzeit diskutierten Vorschläge für eine zeitnahe Weiterentwicklung des EEG 

2023 ab. 

Im Zentrum der vergleichenden Bewertung stehen zwei essentielle Designparameter des zu-

künftigen Fördermechanismus: die Ausgestaltung als produktionsabhängiger oder produkti-

onsunabhängiger CfD sowie die Wahl der Referenzperiode. Eine in jeder Hinsicht eindeutig 
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überlegene Lösung gibt es dabei nicht; vielmehr sind mit den einzelnen Ausgestaltungsoptio-

nen unterschiedliche Zielkonflikte verbunden, die gegeneinander abzuwägen und entlang 

mehrerer Kriterien zu bewerten sind. 

Beim Vergleich von produktionsabhängigen und produktionsunabhängigen CfD zeigt sich ein 

grundlegender Trade-off zwischen entstehenden Marktverzerrungen bei produktionsabhän-

gigen CfD einerseits und systematischen Abweichungsrisiken bei produktionsunabhängigen 

CfD andererseits. Produktionsunabhängige CfD vermeiden Verzerrungen von kurzfristigen 

Marktpreissignalen, gehen jedoch mit höheren Abweichungsrisiken einher, da die Erlöse 

vom Erzeugungspotential einer Referenzanlage abhängen. Produktionsabhängige CfD wei-

sen demgegenüber deutlich geringere Abweichungsrisiken auf, da sie auf der realen Anla-

genproduktion basieren, können jedoch kurzfristige Einsatzverzerrungen der Anlagen verur-

sachen. Diese Verzerrungen effizienter Einsatzanreize treten in drei Konstellationen auf: 

Erstens bei negativen Day-Ahead-Preisen, in denen weiterhin eingespeist wird, obwohl das 

kurzfristige Marktsignal eine Reduktion der Erzeugung nahelegt. Zweitens bei positiven Day-

Ahead-Preisen in Kombination mit CfD-Rückzahlungen, die zu negativen Nettoerlösen füh-

ren können und damit Anreize zur Abregelung trotz positiver Preise setzen. Drittens bei posi-

tiven Day-Ahead-Preisen und gleichzeitig negativen Intraday-Preisen, da die CfD-Vergütung 

auf Basis der Day-Ahead-Preise berechnet wird und somit ein Anreiz besteht, die Einspei-

sung trotz negativem Intraday-Preis fortzusetzen. 

Die Verzerrung, Einspeisung bei negativen Day-Ahead-Preisen anzubieten, wird bereits 

durch § 51 EEG adressiert. Dieser sieht grundsätzlich vor, dass bei negativen Strompreisen 

keine Förderung gewährt wird, wodurch ein marktliches Signal gesetzt wird, Einspeisungen 

in entsprechenden Situationen zu reduzieren. Ausnahmen gelten für Bestands- und Kleinan-

lagen gemäß § 51 Abs. 2 EEG. Aus Sicht der Verfasser:innen sollte diese Regelung zukünf-

tig jedoch dahingehend weiterentwickelt werden, dass aufgrund von § 51 EEG nicht vergü-

tete Mengen zeitnah finanziell kompensiert und an Anlagenbetreiber ausgezahlt werden, um 

die mit dem heutigen Mechanismus in § 51a EEG verbundenen Barwertnachteile und deut-

lich verlängerten Förderdauern zu reduzieren. Zur Vermeidung zusätzlicher Abregelungsan-

reize bei positiven, aber niedrigen Day-Ahead-Preisen infolge von erwarteten CfD-Rückzah-

lungen sollte bei langen CfD-Referenzperioden (z. B. Jahresabrechnung) ein Mindestabrech-

nungspreis eingeführt werden. Dieser kann jedoch die für Batteriespeicher relevanten Preis-

differenzen dämpfen, wenn Speicher gemeinsam mit EE-Anlagen an einem Netzverknüp-

fungspunkt betrieben werden (Co-Location). Dies ist bei der konkreten Ausgestaltung der 

gesetzlichen Regelung des § 51 EEG zu berücksichtigen. 

Verzerrungen bei positiven Day-Ahead-Preisen und gleichzeitig negativen Intraday-Preisen 

spielen bislang eine untergeordnete Rolle. Entsprechend besteht derzeit kein unmittelbarer 

Bedarf, hierfür ein spezifisches Instrument einzuführen, um  etwaigen Marktverzerrungen 

entgegenzuwirken. Sollte die Relevanz dieser Problematik trotz zunehmender EE-Kapazitä-

ten außerhalb einer produktionsbasierten Förderung zukünftig steigen und eine kritische 

Größe erreichen, sollten zunächst gezielte Anpassungen innerhalb des bestehenden Sys-

tems geprüft werden, um dem entgegenzuwirken. Denkbar ist beispielsweise, für einen Teil 

der geförderten Anlagen weiterhin eine Vergütung auszuzahlen, wenn diese bei positiven 

Day-Ahead-Preisen bezuschlagt wurden, und dann aufgrund negativer Intraday-Preise ab-

geregelt werden. Ein solcher Ansatz erfordert jedoch eine weitere Ausarbeitung sowie eine 

Prüfung im Hinblick auf die europarechtlichen Rahmenbedingungen. 
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Vor dem Hintergrund der derzeit noch geringen Marktverzerrungen, ihrer gezielten 

Adressierbarkeit durch ergänzende Instrumente und der guten Anschlussfähigkeit an 

das aktuelle Vergütungsregime werden produktionsabhängige CfD als vorzugswürdig 

bewertet. 

Auch bei der Wahl der Referenzperiode besteht ein Trade-off: kurze Referenzperioden redu-

zieren das Erlösrisiko, setzen jedoch keinerlei Anreize zur systemdienlichen Anlagenausle-

gung. Lange Referenzperioden erhöhen hingegen das Erlösrisiko, schaffen aber explizite 

Anreize zur systemdienlichen Anlagenauslegung durch den Vergleich mit einem Referenz-

marktwert. Dadurch entsteht ein – wenn auch begrenzter – Anreiz, den Profilwert der 

Anlagen zu steigern, anstatt ausschließlich die Erzeugungsmenge zu maximieren. Vor 

diesem Hintergrund wird eine jährliche CfD-Referenzperiode empfohlen. 

Die Wirkung der damit verbundenen Anreize zur Anlagenauslegung sollte jedoch weiter beo-

bachtet werden. Sofern eine stärkere Steuerung notwendig werden wird, kann die Einfüh-

rung eines expliziten Anlagenauslegungsmechanismus sinnvoll sein, der beispielsweise ge-

zielt die Einspeisekapazität am Netzverknüpfungspunkt begrenzt, um eine systemdienliche 

Nutzung von Netzanschlusskapazitäten anzureizen. Eine Variante dessen ist die soge-

nannte Überbauung von Netzverknüpfungspunkten. 

Diese Entscheidung ist jedoch insbesondere im Zusammenspiel mit der derzeit noch nicht 

bekannten Ausgestaltung der Netzentgeltsystematik (AgNes) sowie etwaigen Regelungen 

aus dem geplanten Netzanschlusspaket zu treffen, welche ebenfalls Steuerungsinstrumente 

für Anlagenauslegung sowie Standortentscheidungen darstellen und zwingend kongruent 

ausgestaltet werden sollten.  

Im Zusammenhang mit einem Marktwertkorridor im CfD-Mechanismus werden verschiedene 

potenzielle Vorteile diskutiert, insbesondere systemdienliche Anreize zur Anlagenauslegung, 

ein stärkerer Anreiz zur Nutzung von PPAs sowie ein gewisser Schutz gegenüber Kosten-

steigerungen in EE-Projekten. Ein breiter Marktwertkorridor kann diese Wirkungen grund-

sätzlich verstärken. Zur Erreichung dieser Zielsetzungen stehen jedoch zielgerichtetere In-

strumente zur Verfügung, die die jeweiligen Wirkungen präziser adressieren und daher zu 

empfehlen sind. Weiterhin können mit zunehmender Breite auch beihilferechtliche Fragen 

hinsichtlich der Angemessenheit der Förderung aufgeworfen werden, da die Abschöpfung 

erst bei (deutlich) höheren Marktwerten einsetzt (am oberen Ende des Korridors), als bei ei-

nem CfD mit keinem oder nur einem kleinen Marktwertkorridor. 

Zur Begrenzung von exogenen Kostensteigerungsrisiken kann beispielsweise eine 

Kostenindexierung des anzulegenden Werts eingeführt werden. Damit lassen sich kos-

tengetriebene Risiken in Entwicklung, Bau und Betrieb gezielt absichern, ohne zusätzliche 

Erlösunsicherheiten durch schwer kalkulierbare Markterlöse innerhalb eines Marktwertkorri-

dors zu erzeugen. Dies ist insbesondere für Offshore-Wind relevant, kann jedoch auch auf 

andere Technologien übertragen werden.  

Auch zur Förderung von PPAs als ergänzendes marktliches Finanzierungsinstrument 

sind zielgerichtetere Ansätze verfügbar. Insbesondere Kombinationsmodelle aus CfD 

und PPA ermöglichen eine gezielte Stärkung marktlicher Absicherung, ohne pauschal 

zusätzliche Risiken zu erzeugen. Hierzu zählen sowohl serielle Modelle, bei denen zu-

nächst ein PPA und anschließend ein CfD zum Einsatz kommt, als auch parallele Modelle, 
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bei denen die geförderte Leistung zwischen PPA und CfD aufgeteilt wird. Sofern Erlöse au-

ßerhalb des CfD einer Abschöpfung unterliegen, sollte diese grundsätzlich an den tatsäch-

lich erzielten Erlösen ansetzen. Wechselmöglichkeiten zwischen CfD und PPA sollten zu-

dem klar geregelt sein, damit Anlagenbetreiber die damit verbundenen Risiken und Chancen 

verlässlich bewerten können. 

Die Rückmeldungen aus den durchgeführten Stakeholderinterviews zeigen eine breite 

Übereinstimmung der Branchenakteure mit den im Gutachten entwickelten Empfeh-

lungen. Eine klare Mehrheit der einbezogenen Akteure befürwortet produktionsabhängige 

CfD. Als zentrales Argument wird angeführt, dass komplexere und risikoreichere Förderin-

strumente tendenziell zu einer Einschränkung der Akteursvielfalt führen können. Dies betrifft 

sowohl kleinere Projektierer als auch kleinere Finanzierungsakteure. Gerade auf regionaler 

Ebene bestehen enge Verflechtungen zwischen diesen Akteuren, sodass sich entspre-

chende Effekte auf die Akteursvielfalt zusätzlich negativ verstärken können, was einem lang-

fristig funktionierenden Wettbewerb entgegensteht. 

Zudem wurde darauf hingewiesen, dass vor dem Hintergrund der kurzen Umsetzungsfrist 

eine grundlegende Veränderung der Förderlogik nur eingeschränkt realistisch erscheint. Ins-

besondere die Anpassung von Bewertungsmodellen bei Projektierern und Banken erfordert 

entsprechende Vorlaufzeiten, Übergangsregelungen und Erfahrungszeiten. Gleichzeitig be-

tonen die Stakeholder, dass die bestehenden Herausforderungen nicht durch ein einzelnes 

Instrument gelöst werden können und sollten. Vielmehr kommt dem Zusammenspiel von 

EEG, Netzausbau und Netzentgeltsystematik eine zentrale Bedeutung zu.  

Als Ergebnis des Gutachtens wird daher empfohlen, den zukünftigen EEG-Förderme-

chanismus als produktionsabhängigen CfD mit jährlicher Referenzperiode auszuge-

stalten. Voraussetzung dafür ist, dass der empfohlene Fördermechanismus durch ge-

eignete Erweiterungen ergänzt wird, um verbleibende Schwächen zu adressieren.  

Dieser Vorschlag für die EE-Förderung ermöglicht einen effektiven und kosteneffizienten 

Ausbau der erneuerbaren Energien. Zugleich trägt er dazu bei, eine vielfältige Akteursland-

schaft in den Regionen zu erhalten, was sich langfristig positiv auf den Wettbewerb auswir-

ken kann. 
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1 Ausgangslage des Gutachtens, aktueller Förderrahmen und Reformbedarf 

Kernergebnisse des Kapitels   

• Der weitere Ausbau erneuerbarer Energien ist eine zentrale Voraussetzung für die 

Erreichung der Klimaneutralität bis 2045 sowie des Ziels, den EE-Anteil am Brut-

tostromverbrauch bis 2030 auf 80 Prozent zu steigern.  

• Das EEG bleibt das zentrale Instrument zur Absicherung des EE-Ausbaus, während 

PPAs bislang überwiegend eine ergänzende Rolle einnehmen und den erforderli-

chen Neubau nicht verlässlich finanzieren können.  

• Sinkende Marktwerte, zunehmende negative Strompreise sowie wachsende Preis- 

und Erlösrisiken erhöhen den Anpassungsbedarf des Förderrahmens.  

• Europäische Vorgaben sehen künftig zweiseitige CfD-Modelle mit Rückzahlungsme-

chanismus für große PV- und Windanlagen vor.  

• Daraus ergibt sich ein energiewirtschaftlicher und regulatorischer Reformbedarf. Ziel 

des Gutachtens ist es, Optionen für einen zukünftigen Förderrahmen zu analysieren, 

ihre Wirkungen zu bewerten und Handlungsempfehlungen abzuleiten. 

Die energie- und klimapolitische Zielsetzung Deutschlands ist klar auf die Erreichung von Kli-

maneutralität ausgerichtet. Mit dem Klimaschutzgesetz wurde ein verbindlicher Rahmen ge-

schaffen, der die Reduktion von Treibhausgasemissionen systematisch vorgibt. Für den Zeit-

raum 2023 bis 2030 sind jährliche Emissionsobergrenzen auf Sektorebene festgelegt. Ab 

dem Jahr 2031 wird dieses System durch sektorübergreifende Gesamtziele ersetzt, wobei 

die Steuerung über Klimaschutzprogramme erfolgt. Das übergeordnete Ziel besteht darin, 

bis zum Jahr 2045 bundesweit Klimaneutralität zu erreichen. Für die Zeit nach 2050 wird 

darüber hinaus das Ziel negativer Emissionen verfolgt. 

Dieses Zielbild impliziert eine grundlegende Transformation des Energiesystems. Dem 

Stromsektor kommt dabei eine zentrale Rolle zu, da er als wesentlicher Hebel für die Dekar-

bonisierung anderer Sektoren fungiert. Insbesondere in den Bereichen Verkehr, Wärme und 

Industrie wird eine zunehmende Elektrifizierung erwartet. Gleichzeitig gewinnt der Einsatz 

von grünem Wasserstoff an Bedeutung, der ebenfalls auf erneuerbare Stromerzeugung an-

gewiesen ist. Die Entwicklung hin zu einem klimaneutralen Energiesystem ist daher eng mit 

einem tiefgreifenden Umbau des Stromsystems verbunden. 

Vor diesem Hintergrund ist ein massiver Ausbau erneuerbarer Energien erforderlich. Die 

energiepolitischen Zielsetzungen sehen vor, den Anteil erneuerbarer Energien am Brut-

tostromverbrauch bis zum Jahr 2030 auf 80 Prozent zu steigern. Um dieses Ziel zu errei-

chen, wurden konkrete Ausbaupfade gesetzlich definiert. Diese umfassen insbesondere 115 

GW Onshore-Wind, 30 GW Offshore-Wind, 215 GW Photovoltaik sowie 8,4 GW Biomasse. 

Ergänzend wurden in § 4a EEG jährliche Zwischenziele für die Stromerzeugung aus EE bis 

2030 festgelegt, um die Geschwindigkeit des Ausbaus zu überprüfen. Für das Jahr 2030 

wird dabei ein Zielwert von 600 TWh Stromerzeugung aus EE vorgesehen. 
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1.1 Status quo des EE-Ausbaus, der Finanzierung und des Förderrahmens 

Der Ausbau erneuerbarer Energien in Deutschland erfolgt weiterhin maßgeblich über das 

EEG, dessen zentrales Instrument die wettbewerbliche Ausschreibung von Fördervolumina 

darstellt. Ergänzend zum EEG gewinnen marktliche Finanzierungsformen an Bedeutung, 

insbesondere Power Purchase Agreements (PPA). Diese ermöglichen eine direkte Vermark-

tung von Strom außerhalb der Förderung und stellen eine zusätzliche Option zur Absiche-

rung von Erlösen dar. Ihre Rolle für den Neubau bleibt derzeit jedoch begrenzt, da die über 

das EEG abgesicherten Erlöse in vielen Fällen weiterhin wirtschaftlich attraktiver sind. Insge-

samt zeigt sich, dass der Ausbau erneuerbarer Energien derzeit durch das Zusammenspiel 

von staatlicher Förderung und ergänzenden marktlichen Instrumenten geprägt ist.  

1.1.1 Ausbau über das EEG 

Auf Basis der im EEG 2023 definierten EE-Ausbaupfade werden die erforderlichen Zubaura-

ten durch festgelegte Ausschreibungsmengen operationalisiert (siehe Abbildung 1). Diese 

bilden damit die zentrale Säule für den weiteren Ausbau von Windenergie an Land, Photo-

voltaik und weiteren Technologien. 

 

Abbildung 1: Ausschreibungsmengen laut aktuellem EEG 2023 

Die bisherigen Ausschreibungsergebnisse zeigen, dass das Instrument grundsätzlich funkti-

onsfähig ist. Insbesondere bei Photovoltaik und Windenergie an Land bestätigt sich eine 

hohe Wettbewerbsintensität. 
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Bei Photovoltaik sind die Ausschreibungen durch eine Vielzahl von Geboten und einen deut-

lichen Preiswettbewerb geprägt. Die Gebotswerte nähern sich über die letzten Runden hin-

weg dem Kostenniveau an, was auf einen funktionierenden Wettbewerb und eine effiziente 

Preisbildung hindeutet. 

Auch bei der Windenergie an Land zeigt sich zunehmend eine stabile Teilnahme an Aus-

schreibungen. Nach Phasen geringerer Beteiligung wird in jüngerer Zeit eine stärkere Über-

zeichnung beobachtet, die zuletzt ein mit den Photovoltaik-Ausschreibungen vergleichbares 

Niveau erreicht hat. Dies weist auf verbesserte Rahmenbedingungen und eine höhere Pro-

jektverfügbarkeit hin. Gleichzeitig orientieren sich die Gebote weiterhin am Höchstpreis, was 

auf bestehende Unsicherheiten und Kostenrisiken hinweist. Insgesamt bestätigen die Ent-

wicklungen jedoch die grundsätzliche Funktionsfähigkeit der Ausschreibungen für diese 

Technologien. 

Zwischen den einzelnen Technologien bestehen dennoch deutliche Unterschiede. Während 

Photovoltaik durch eine hohe Standardisierung und vergleichsweise kurze Realisierungszei-

ten gekennzeichnet ist, ist der Ausbau der Windenergie an Land stärker von standortspezifi-

schen Faktoren sowie den Genehmigungs- und Netzanbindungsvoraussetzungen abhängig.  

Die regionale Verteilung der Zuschlagsvolumina zeigt eine Konzentration auf bestimmte 

Bundesländer. Niedersachsen und Schleswig-Holstein gehören dabei zu den Ländern mit 

hohen Zuschlagsvolumina, insbesondere im Bereich der Windenergie an Land. Beide Län-

der weisen aufgrund ihrer Standortbedingungen eine hohe Bedeutung für den Ausbau er-

neuerbarer Energien auf und leisten einen wesentlichen Beitrag zur Erreichung der nationa-

len Ausbauziele (siehe Abbildung 2). 

 

Abbildung 2: Regionale Verteilung der Zuschlagsvolumina für Onshore-Wind und PV-Freiflä-

che  

Im Bereich der Windenergie an Land führt Nordrhein-Westfalen mit 817 MW Zuschlagsvolu-

mina in der Ausschreibung im August 2025 weiterhin das Feld an, dicht gefolgt von Nieder-

sachsen mit 800 MW. Schleswig-Holstein erreicht ein Zuschlagsvolumen von 219 MW und 

liegt damit deutlich über den meisten süddeutschen Bundesländern, jedoch klar hinter Nord-

rhein-Westfalen und Niedersachsen. 
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Für Photovoltaik ergibt sich ein differenziertes Bild. In der Ausschreibungsrunde vom Juli 

2025 entfielen die höchsten Zuschlagsvolumina auf Bayern mit 689 MW. Niedersachsen er-

reichte ein Zuschlagsvolumen von 250 MW und gehörte damit zu den drei Bundesländern 

mit den höchsten Zuschlagsvolumina. Schleswig-Holstein lag mit 123 MW ebenfalls im obe-

ren Mittelfeld der Bundesländer. 

Insgesamt wird deutlich, dass insbesondere Niedersachsen in beiden Technologien eine 

starke Position einnimmt, während Schleswig-Holstein vor allem im Bereich Onshore-Wind 

eine hohe Bedeutung hat und bei Photovoltaik ebenfalls eine relevante, wenn auch weniger 

dominante Rolle spielt. 

Für die Windenergie auf See gelten hingegen abweichende Rahmenbedingungen. Der Aus-

bau erfolgt nicht ausschließlich über die klassischen EEG-Ausschreibungen, sondern über 

ein spezifisches Auktionsdesign mit zusätzlichen Elementen. Die bisherigen Ergebnisse zei-

gen, dass dieses System teilweise nicht die erwarteten Resultate liefert. Insbesondere Null-

Cent-Gebote und hohe zusätzliche Gebotszahlungen im Rahmen des dynamischen Gebots-

verfahrens führen zu veränderten Anreizstrukturen. Gleichzeitig ergeben sich Herausforde-

rungen bei der Risikoverteilung, der Finanzierbarkeit sowie durch standortspezifische Beson-

derheiten wie Abschattungseffekte (sog. Wake-Effekte) und Flächenknappheit. 

Insgesamt zeigt sich, dass das EEG-Ausschreibungssystem eine tragende Rolle für den 

Ausbau erneuerbarer Energien einnimmt und insbesondere für Photovoltaik und Windener-

gie an Land funktionsfähig ist. Gleichzeitig bestehen technologiespezifische Unterschiede 

sowie Herausforderungen, insbesondere im Offshore-Bereich, die im weiteren Verlauf des 

Gutachtens näher betrachtet werden.  

1.1.2 Ausbau über PPAs und sonstige marktliche Finanzierung 

Neben dem Ausbau über das EEG gewinnen marktliche Finanzierungsformen an Bedeu-

tung. Zentrale Rolle spielen hierbei Power Purchase Agreements, die als privatrechtliche 

Stromlieferverträge eine direkte Vermarktung von Strom außerhalb staatlicher Fördermecha-

nismen ermöglichen. Sie stellen damit eine ergänzende Option zur Absicherung von Erlösen 

dar. 

Die tatsächliche Bedeutung von PPAs für den Neubau erneuerbarer Energien ist derzeit je-

doch begrenzt. Die Entwicklung der abgeschlossenen PPA-Volumina zeigt, dass diese im 

Vergleich zu den über Ausschreibungen realisierten Mengen deutlich geringer ausfallen und 

zuletzt rückläufig sind (siehe Abbildung 3). Insbesondere in den letzten zwei Jahren ist ein 

Rückgang der PPA-Abschlüsse zu beobachten. Erfasst werden dabei ausschließlich Ab-

schlüsse für Neuanlagen in der sonstigen Direktvermarktung, während Anlagen mit ausge-

laufener EEG-Förderung (sog. Post-EEG-Anlagen) unberücksichtigt bleiben. Dadurch wird 

eine konsistente Vergleichbarkeit mit der geförderten Direktvermarktung sichergestellt, da in 

beiden Fällen ausschließlich die Entwicklung bei Neuanlagen betrachtet wird. Insgesamt 

bleibt das Volumen damit deutlich hinter den Ausschreibungsvolumina des EEG zurück. 
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Abbildung 3: Entwicklung der PPA-Abschlüsse für Neuanlagen in Deutschland nach Techno-

logie 

Auch preislich zeigt sich eine begrenzte Attraktivität von PPAs im Vergleich zum EEG. So-

wohl für Photovoltaik als auch für Onshore-Wind liegen die PPA-Preise in der Regel unter-

halb der im EEG erzielten Zuschlagswerte (siehe Abbildung 4). Dies gilt insbesondere in 

Phasen niedriger Strompreise, in denen die staatlich abgesicherten Erlöse des EEG eine hö-

here Planungssicherheit bieten. Für Offshore-Wind ist ein direkter Vergleich jedoch nur ein-

geschränkt aussagekräftig, da die EEG-Zuschlagswerte zuletzt bei 0 ct/kWh (sogenannte 

Null-Cent-Gebote) lagen und zugleich nur eine begrenzte Anzahl an PPA-Abschlüssen vor-

liegt, deren Preisniveaus aufgrund projektspezifischer Vertragsgestaltungen stark variieren 

können. 

 

Abbildung 4: Vergleich von EEG-Zuschlagswerten und PPA-Preisen für PV und Onshore-

Wind 

Für Photovoltaik zeigt sich, dass sowohl EEG-Zuschläge als auch PPA-Preise auf einem ins-

gesamt niedrigen Niveau liegen. Dies deutet auf einen hohen Wettbewerbsdruck bezie-

hungsweise ein hohes Angebot an erneuerbaren Energien entlang der Projektpipeline hin, 

dass sich in sinkenden Gebots- und PPA-Preisen widerspiegelt. Gleichzeitig ist der PPA-
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Markt deutlich zurückgegangen. Im Bereich der Onshore-Windenergie bleibt das EEG wei-

terhin deutlich attraktiver als der PPA-Markt, auch wenn der Wettbewerb in beiden Segmen-

ten zunimmt. PPAs spielen hier vor allem im Weiterbetriebssegment eine Rolle. 

Insgesamt zeigt sich, dass PPAs aktuell eine ergänzende, jedoch keine tragende Rolle für 

den Ausbau erneuerbarer Energien einnehmen. Die Kombination aus geringeren Volumina, 

höherer Preisunsicherheit und teilweise niedrigeren Erlösen führt dazu, dass das EEG für 

den Neubau in den meisten Fällen die wirtschaftlich attraktivere Option bleibt.  

1.2 Entwicklung des Förderrahmens für Erneuerbare Energien 

Der bestehende Förderrahmen für erneuerbare Energien ist das Ergebnis einer schrittwei-

sen Weiterentwicklung des EEG hin zu einer stärkeren Strommarktintegration. Während in 

früheren Ausbaustufen die feste Einspeisevergütung im Vordergrund stand, haben mit der 

verpflichtenden Direktvermarktung, dem Marktprämienmodell und den Ausschreibungen 

energiewirtschaftliche Bewertungen zunehmend an Bedeutung gewonnen. Zusätzlich zu den 

klassischen Förderfragen treten heute Aspekte wie Marktwertdifferenzen, Verluste bei nega-

tiven Preisen, Zuschlagsrisiken, Projektkosten, Gebotsstrategien sowie technologiespezifi-

sche Marktwerte stärker in den Vordergrund. Damit bildet der heutige Förderrahmen nicht 

nur ein Vergütungssystem, sondern zugleich den institutionellen Rahmen für die Marktin-

tegration erneuerbarer Energien (siehe Abbildung 5). 

 

Abbildung 5: Entwicklung des EEG-Förderrahmens und zunehmende Strommarktintegration 

Im aktuellen Markt bestehen drei zentrale Vermarktungsformen für geförderte und ungeför-

derte Anlagen. Erstens die Einspeisevergütung, bei der eine feste Vergütungshöhe pro MWh 

über 20 Jahre gezahlt wird. Sie ist vor allem für ältere Bestandsanlagen, Kleinstanlagen 

(<100 kW) und Ausnahmefälle relevant. Zweitens die geförderte Direktvermarktung, bei der 

Anlagenbetreiber Markterlöse erzielen und zusätzlich eine gleitende Marktprämie erhalten. 

Diese Vermarktungsform ist insbesondere für Neubauanlagen im Bereich Onshore-Wind so-

wie für größere Photovoltaikanlagen relevant. Drittens die sonstige Direktvermarktung, die 

ohne staatlichen Zahlungsstrom erfolgt und insbesondere über grüne Power Purchase Ag-
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reements organisiert wird. Sie spielt vor allem für den Weiterbetrieb von Onshore-Windanla-

gen, von  größeren PV-Neubauanlagen sowie für Offshore-Wind eine Rolle. Ergänzend ist 

die Eigenversorgung als Sonderfall zu nennen, der zwar keine Vermarktungsform darstellt, 

gleichwohl durch den eingesparten Strom aus dem öffentlichen Netz für den Letztverbrau-

cher einen wirtschaftlichen Gegenwert besitzt. Zugleich gilt im EEG ein Doppelvermark-

tungsverbot, das eine parallele Inanspruchnahme von EEG-Förderung und Herkunftsnach-

weisen ausschließt (siehe Abbildung 6). 

 

Abbildung 6: Aktuelle Vermarktungsformen im EEG 

Die tatsächliche Bedeutung dieser Vermarktungsformen ist ungleich verteilt. Der heutige EE-

Markt wird klar von der geförderten Direktvermarktung dominiert. Bis 2025 befinden sich fast 

100 GW erneuerbare Energien in der geförderten Direktvermarktung, während nur knapp 30 

GW in der sonstigen Direktvermarktung verortet sind. Letztere umfasst auch PPA-basierte 

Vermarktungsformen. Daneben verbleiben 2025 rund 53 GW als rechnerisches Leistungs-

äquivalent in der festen Einspeisevergütung, fast vollständig geprägt durch Photovoltaik1; 

Damit zeigt sich bereits im Status quo, dass marktliche Vermarktungsformen zwar vorhan-

den sind, gegenüber den geförderten Vermarktungsformen jedoch eine deutlich geringere 

Rolle spielen (siehe Abbildung 7). 

 
1 die Abschätzung basiert auf den technologiespezifischen Strommengen der festen Einspeisevergütung im Trend-Szenario der 

Mittelfristprognose 2025, dividiert durch die dort ausgewiesenen Vollbenutzungsstunden (netztransparenz.de, 2025) 
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Abbildung 7: Leistung in der geförderten und in der sonstigen Direktvermarktung 

Für eine Einordnung der zukünftigen Entwicklung können die Berichte der Übertragungs-

netzbetreiber zur Vorausschau des weiteren Ausbaus gemäß § 74 EEG herangezogen wer-

den, die jährlich veröffentlicht werden. In diesem Rahmen erstellen die Übertragungsnetzbe-

treiber Mittelfristprognosen, die sich in ein Trendszenario (TS) sowie ein unteres (US) und 

ein oberes Szenario (OS) für die Vermarktungsformen des Stroms (in GWh) differenzieren  

(netztransparenz.de, 2025). 

Auf Basis dieser Szenarien zeigt sich auch für die weitere Entwicklung bis 2030, dass die 

geförderte Vermarktung die dominante Vermarktungsform bleibt. Für Onshore-Wind entfällt 

im Trendszenario der überwiegende Anteil der Vermarktungsformen des produzierten 

Stroms (GWh) mit 82 % auf die Marktprämie, während die sonstige Direktvermarktung mit 

12 % einen deutlich kleineren Anteil ausmacht. Bei Photovoltaik besteht ein differenzierteres 

Bild mit 43 % Einspeisevergütung, 32 % Marktprämie, 9 % sonstiger Direktvermarktung und 

12 % Eigenverbrauch, wobei auch hier die geförderten Formen dominieren. Im Gegensatz 

zu den anderen Technologien macht die sonstige Direktvermarktung mit 80 % den größten 

Anteil bei Offshore-Wind aus. Insgesamt zeigen die Projektionen, dass die geförderte Ver-

marktung für alle zentralen EE-Technologien auch künftig die zentrale Rolle einnimmt (siehe 

Abbildung 8). 

 

Abbildung 8: Prognostizierte Vermarktungsformen des produzierten EE-Stroms bis 2030 

(Quelle: Mittelfristprognose 2026-2030, netztransparenz.de, 2025) 
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1.2.1 Herausforderungen für die zukünftige EE-Finanzierung 

Vor dem Hintergrund des dargestellten Förderrahmens und der zunehmenden Strom-

marktintegration verschärfen sich die Anforderungen an die Finanzierung erneuerbarer Ener-

gien. Die Transformation hin zu einem klimaneutralen Stromsystem erfordert einen weiterhin 

hohen und verlässlichen Ausbau erneuerbarer Energien. Gleichzeitig verändern sich jedoch 

die Erlösbedingungen für entsprechende Investitionen grundlegend. 

Im Zentrum stehen dabei Entwicklungen auf der Erlösseite, die für alle betrachteten Techno-

logien maßgeblich sind. Dazu zählen insbesondere fallende Markt- und Profilwerte infolge 

von Kannibalisierungseffekten sowie zunehmende Erlösverluste durch häufiger auftretende 

negative Strompreise. Diese Effekte betreffen Photovoltaik, Onshore-Wind und Offshore-

Wind gleichermaßen und führen insgesamt zu einer steigenden Unsicherheit hinsichtlich zu-

künftiger Einnahmen. Ergänzend zeigen sich deutliche Unterschiede in den marktlichen Fi-

nanzierungsoptionen: Während im Bereich Photovoltaik und Onshore-Wind vergleichsweise 

niedrige PPA-Preise beobachtet werden, bestehen im Offshore-Bereich zwar höhere Erlös-

potenziale, denen jedoch zugleich deutlich höhere Kostenstrukturen gegenüberstehen. 

Im Offshore-Bereich treten die beschriebenen Herausforderungen in besonderer Ausprä-

gung auf. Neben den allgemeinen Erlösrisiken führen hier insbesondere hohe Investitions-

kosten, spezifische Anforderungen aus dem Ausschreibungsdesign sowie zusätzliche pro-

jektbezogene Risiken zu erhöhten Anforderungen an die Wirtschaftlichkeit. Die Kombination 

aus hohen Kosten und unsicheren Erlösen verstärkt die Herausforderungen für die Finanzie-

rung deutlich stärker als in anderen Technologiesegmenten. 

Insgesamt führen diese Entwicklungen dazu, dass Investitionen in erneuerbare Energien zu-

nehmend mit Preis- und Erlösrisiken verbunden sind. Während der bestehende Förderrah-

men weiterhin einen wesentlichen Beitrag zur Absicherung leistet, reichen marktliche Erlöse 

allein in vielen Fällen nicht aus, um eine stabile Wirtschaftlichkeit sicherzustellen. Ursache 

hierfür sind insbesondere die steigende Volatilität der Strompreise, zunehmende Kannibali-

sierungseffekte bei hoher gleichzeitiger Einspeisung erneuerbarer Energien sowie Unsicher-

heiten hinsichtlich zukünftiger Marktwerte und negativer Strompreisstunden. Dadurch wer-

den zukünftige Erlösströme schwerer kalkulierbar und Investitionsentscheidungen mit höhe-

ren Risiken verbunden. 

Andere Herausforderungen wie verzögerte Netzanschlüsse, begrenzte Netzanschlusskapa-

zitäten oder ein hoher Wettbewerbsdruck in EEG-Auktionen sind ebenfalls relevant, stehen 

jedoch nicht im Mittelpunkt der weiteren Analyse.  

1.3 Reformbedarf und aktueller Diskussionsstand in Deutschland und Europa 

Die Weiterentwicklung des EEG ist maßgeblich durch europäische Vorgaben geprägt. Aus-

gangspunkt ist die Reform des europäischen Strommarktdesigns basierend auf der Elektrizi-

tätsbinnenmarktverordnung Art. 19 d (VO (EU) 2024/1747). Ziel dieser Reform ist es, die 

Resilienz des Strommarkts zu erhöhen, Investitionen in erneuerbare Energien besser abzu-

sichern und gleichzeitig übermäßige Produzentenrenten zu begrenzen. Ein zentrales Ele-

ment der EU-Strommarktreform ist die stärkere Nutzung zweiseitiger Contracts for Diffe-

rence (CfD). Diese sollen künftig als Standardinstrument für die Förderung großer erneuer-

barer Anlagen dienen. Ergänzend werden Clawback-Mechanismen eingeführt, um übermä-
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ßige Erlöse bei hohen Strompreisen teilweise abzuschöpfen. Gleichzeitig soll der marktba-

sierte Ausbau erneuerbarer Energien gestärkt werden, beispielsweise durch die Förderung 

von Power Purchase Agreements. Die europäischen Vorgaben der Elektrizitätsbinnenmarkt-

verordnung definieren zudem, für welche Technologien und Anlagensegmente die CfDs 

künftig angewendet werden soll. Demnach sollen insbesondere große Anlagen im Bereich 

Photovoltaik-Freifläche sowie Onshore- und Offshore-Wind über CfDs gefördert werden. 

Kleinere Anlagen können hingegen unter bestimmten Voraussetzungen von dieser Verpflich-

tung ausgenommen werden. So sieht die Elektrizitätsbinnenmarktverordnung nach Art. 19d 

der Verordnung (EU) 2024/1747 vor, dass Anlagen unterhalb 200 kW, nicht zwingend mit ei-

nem CfD gefördert  werden müssen. Für diese Segmente können weiterhin andere Förder-

mechanismen, wie feste Einspeisevergütungen oder Marktprämienmodelle, Anwendung fin-

den. Technologien außerhalb des Anwendungsbereichs des Art 19d (EU) 2024/1747, wie 

beispielsweise Biomasse, können ebenfalls weiterhin über bestehende Mechanismen geför-

dert werden. In Deutschland werden gemäß dem aktuellen EEG Anlagen < 100 kW mit einer 

festen Einspeisevergütung und Anlagen >100 kW über eine Marktprämie gefördert. Insge-

samt bildet der europäische Reformkontext den zentralen Rahmen für die Weiterentwicklung 

des EEG. Die Kombination aus CfD-Förderung, Clawback-Mechanismen und stärkeren An-

forderungen an Marktintegration definiert die Leitplanken für die zukünftige Ausgestaltung 

nationaler Förderinstrumente. 

Vor diesem Hintergrund ist auch der nationale Diskussionsprozess einzuordnen. Dieser 

wurde maßgeblich durch die Plattform Klimaneutrales Stromsystem (PKNS) geprägt, die un-

ter der vorherigen Bundesregierung mit Beteiligung von Politik, Wissenschaft und Stakehol-

dern verschiedene Ausgestaltungsoptionen für den zukünftigen Förderrahmen erarbeitet hat 

(Bundesministerium für Wirtschaft und Klimaschutz (BMWK), 2023). Ein konkreter gesetzli-

cher Vorschlag ist aus diesem Prozess bislang jedoch nicht hervorgegangen. Vielmehr 

wurde ein Optionsraum, insbesondere für unterschiedliche CfD-Varianten, strukturiert aufge-

zeigt, ohne dass eine politische Festlegung erfolgt ist. In der Folge kam es zunächst zu kei-

ner weiteren Konkretisierung auf gesetzlicher Ebene. Erst mit dem jüngst diskutierten EEG-

Referentenentwurf durch das BMWE vom 20.04.2026 liegen unter der aktuellen Bundesre-

gierung wieder konkretere Ansätze für eine mögliche Weiterentwicklung des EEG vor, die 

jedoch noch nicht final beschlossen sind. 

1.4 Ziel und Aufbau des Gutachtens 

Ziel des Gutachtens ist es, die bestehenden Optionen zur Weiterentwicklung der EEG-För-

derung zu bewerten und darauf aufbauend Handlungsempfehlungen für die zukünftige Aus-

gestaltung des Förderrahmens abzuleiten. Im Mittelpunkt steht die Frage, wie ein Investiti-

onsrahmen gestaltet werden kann, der die Ausbauziele für erneuerbare Energien zuverläs-

sig erreicht und gleichzeitig den veränderten energiewirtschaftlichen sowie regulatorischen 

Anforderungen gerecht wird. Der Fokus liegt dabei auf dem Förderdesign für erneuerbare 

Energien; eine vertiefte juristische Analyse ist nicht Gegenstand der Untersuchung. Metho-

disch folgt das Gutachten einer klar strukturierten Vorgehensweise, die drei zentrale Ele-

mente kombiniert: 

Erstens erfolgt eine szenariobasierte Analyse des zukünftigen Förderbedarfs für erneuerbare 

Energien. Zweitens werden unterschiedliche Förderinstrumente ökonomisch bewertet, um 

ihre Eignung unter den gegebenen Rahmenbedingungen zu vergleichen. Drittens werden 

Perspektiven aus der Praxis einbezogen, insbesondere durch strukturierte Interviews mit 
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zentralen Stakeholdern aus Schleswig-Holstein, Niedersachsen und anderen Teilen des 

Bundesgebiets. Auf dieser Grundlage werden die Ergebnisse zusammengeführt und in kon-

krete Handlungsempfehlungen in diesem Gutachten für die Ausgestaltung der Förderung ab 

dem Jahr 2027 überführt. 

Das Gutachten ist wie folgt aufgebaut: Kapitel 1 stellt den energiewirtschaftlichen und regu-

latorischen Kontext dar und leitet den Reformbedarf für die EEG-Weiterentwicklung her, Ka-

pitel 2 untersucht, ob und unter welchen Bedingungen eine Förderung erneuerbarer Ener-

gien weiterhin erforderlich ist, Kapitel 3 stellt die relevanten Finanzierungsinstrumente dar 

und grenzt den Lösungsraum ab, Kapitel 4 bewertet die identifizierten Optionen anhand 

zentraler Kriterien, Kapitel 5 leitet daraus eine konsistente Empfehlung ab, Kapitel 6 ordnet 

die Perspektiven zentraler Stakeholder ein und integriert deren Einschätzungen in die Be-

wertung, und Kapitel 7 behandelt ergänzende Fragestellungen, die für die Ausgestaltung des 

Förderrahmens relevant sind.  
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2 Analyse der zukünftigen Fördernotwendigkeit erneuerbarer Energien 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, die zukünftige Fördernotwendigkeit erneuerbarer Energien 

einzuordnen. Dafür werden erwartete Marktwerte und Stromgestehungskosten für 

Photovoltaik, Wind Onshore und Wind Offshore in drei Strommarktszenarien vergli-

chen. 

• Photovoltaik-Freiflächenanlagen können perspektivisch marktbasiert zugebaut wer-

den, jedoch zunächst vor allem an sehr guten Standorten und in größerem Umfang 

erst in den 2040er Jahren. 

• Photovoltaik-Dachanlagen sind ohne verlässliche Förderung nicht wirtschaftlich rea-

lisierbar.  

• Wind Onshore bleibt länger auf Förderung angewiesen; Wind Offshore benötigt bis 

2045 in weiten Teilen weiterhin einen Förderrahmen.  

• Damit bleibt eine staatliche Absicherung auch künftig notwendig, um tragfähige In-

vestitionsbedingungen für EE zu schaffen und den weiteren Ausbau verlässlich ent-

lang der Ausbauziele zu ermöglichen. 

Ziel dieses Kapitels ist es, die zukünftige Fördernotwendigkeit für erneuerbare Energien sys-

tematisch zu analysieren. Hierzu werden für die drei zentralen Technologien: Photovoltaik, 

Onshore- und Offshore-Wind die erwarteten Marktwerte den jeweiligen Stromgestehungs-

kosten (LCOE) gegenübergestellt. Die Analyse erfolgt auf Basis mehrerer Strommarktszena-

rien, um eine robuste Einordnung unter verschiedenen zukünftigen Rahmenbedingungen zu 

ermöglichen. 

Das Kapitel schafft damit die zentrale Grundlage für die anschließende Bewertung der Fi-

nanzierungsinstrumente, indem es klärt, ob und bis wann ein staatlich abgesicherter Förder-

rahmen weiterhin erforderlich ist. 

2.1 Strommarktszenarien als Grundlage der Förderbedarfsanalyse 

Die Analyse der zukünftigen Fördernotwendigkeit erfolgt auf Basis von drei Strommarktsze-

narien, die unterschiedliche Entwicklungen zentraler energiewirtschaftlicher Rahmenbedin-

gungen abbilden. Die Szenarien unterscheiden sich insbesondere hinsichtlich des Grades 

der Dekarbonisierung, der Entwicklung von Brennstoff- und CO₂-Preisen sowie der Ge-

schwindigkeit des Ausbaus erneuerbarer Energien und der Stromnachfrage. 

Ziel der Szenarien ist es, eine konsistente Bandbreite plausibler Marktentwicklungen bis zum 

Jahr 2045 abzubilden und die Unsicherheiten hinsichtlich zukünftiger Preis- und Marktwert-

entwicklungen systematisch zu berücksichtigen. Im Rahmen der Analyse werden folgende 

drei Szenarien mit verschiedenen Annahmen betrachtet (siehe Tabelle 1): 

Konservatives Szenario 

Das konservative Szenario beschreibt eine Entwicklung mit vergleichsweise geringer Dyna-

mik der Energiewende. Es ist gekennzeichnet durch einen niedrigeren Stromverbrauch, eine 
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langsamere Dekarbonisierung sowie geringere CO₂- und Brennstoffpreise. Entsprechend er-

geben sich niedrigere Marktwerte für erneuerbare Energien. Zudem erfolgt der Kohleaus-

stieg vergleichsweise spät und der Ausbau erneuerbarer Energien verläuft verhaltener, 

wodurch sich insgesamt ein weniger ambitionierter Transformationspfad ergibt.  

Zentrales Szenario 

Das zentrale Szenario berücksichtigt bestehende Klimaziele und politische Maßnahmen so-

wie eine mittlere Entwicklung von Stromnachfrage und Ausbau erneuerbarer Energien.  

Progressives Szenario 

Das progressive Szenario beschreibt eine beschleunigte Transformation des Energiesys-

tems anhand des aktuell gesetzlich bestimmten Ausbaupfades der Erneuerbaren Energien 

(mit Ausnahme der Offshore-Windenergie) mit einem hohen Stromverbrauch, einer schnel-

len Dekarbonisierung sowie einem deutlich ambitionierteren Ausbau erneuerbarer Energien.  

Dieses Szenario geht mit höheren CO₂-Preisen, einem früheren Kohleausstieg sowie einer 

stärkeren Integration von Wasserstoff im Strommarkt einher. Die resultierenden Marktwerte 

für erneuerbare Energien liegen entsprechend auf einem höheren Niveau. 
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Konservativ 

 

Zentral 

 

Progressiv 

 

Betrachtungs-

zeitraum 

 

Bis 2045 

 

Gas- und CO2-

Preise (2030) 

 

      :    €/    

CO2:    €/  C 2 

 

      :    €/    

CO2:     €/  C 2 

 

      :    €/    

CO2:     €/  C 2 

 

Wasserstoff im 

Strommarkt Subventionierung der 

H2-Preise auf Preise 

von Erdgas + CO2 

 

H2-Preise (blauer und 

grüner H2) werden bis 

2045 durch eine CCfD-

Förderung gedeckt 

 

H2-Preise (grüner H2) 

werden bis Ende 2030 

durch eine CCfD-För-

derung gedeckt 

 

Entwicklung 

von Kohlekapa-

zitäten 

 

Ausstieg: 2038 

 

Ausstieg: 2035 

 

Ausstieg: 2030 

 

Entwicklung 

von nuklearen 

Kapazitäten 

 

Ausstieg im Jahr 2023 abgeschlossen 

 

Einsatz von EE 

(2030) 

 

PV: 176 GW 

Onshore-Wind: 101 

GW 

Offshore-Wind: 14 GW 

 

PV: 191 GW 

Onshore-Wind: 103 

GW 

Offshore-Wind: 19 GW 

 

PV: 214 GW 

Onshore-Wind: 115 

GW 

Offshore-Wind: 20 GW 

 

Entwicklung der 

Stromnach-

frage* 

 

2030: 594 TWh 

2045: 775 TWh 

 

2030: 640 TWh 

2045: 897 TWh 

 

2030: 687 TWh 

2045: 1.200 TWh 

 

Entwicklung 

von Batterie(n) 

 

2030: 11 GW 

2045: 23 GW 

 

2030: 18 GW 

2045: 47 GW 

 

2030: 23 GW 

2045: 65 GW 

Tabelle 1: Vergleich zentraler Szenarioannahmen 

(*repräsentative Zahlen für den jeweiligen Szenario-Korridor) 

Die Szenarien unterscheiden sich darüber hinaus in zentralen strukturellen Parametern wie 

der Entwicklung der Stromnachfrage, der installierten Erzeugungskapazitäten sowie der Fle-

xibilitätsoptionen (z. B. Speicher und Wasserstoff). 



Schleswig-Holstein & Niedersachsen – Studie zur Ausgestaltung des zukünftigen Förderrahmens für Erneu-

erbare Energien 

 

 

 

29.05.2026 

 
 Seite 29  

   

 

 

So steigt die Stromnachfrage je nach Szenario bis 2045 auf etwa 775 TWh im konservati-

ven, rund 897 TWh im zentralen und bis zu etwa 1.200 TWh im progressiven Szenario an 

(siehe Abbildung 9 

Abbildung 9).  

Die für dieses Gutachten angenommenen Nachfrageentwicklungen bewegen sich dabei im 

Bereich der explorativen Szenarien des Monitorings der Energiewende, welche zukünftige 

Entwicklungen auf Basis beobachtbarer Trends und aktueller Rahmenbedingungen quantifi-

zieren. Diese unterscheiden sich von normativen Szenarien, die sich an einer vollständigen 

Erreichung der Klimaziele orientieren. Das Energiewendemonitoring weist für die explorati-

ven Szenarien im Jahr 2030 einen Nachfragekorridor von etwa 580 bis 700 TWh aus. Die in 

diesem Gutachten betrachteten Szenarien liegen innerhalb dieses Bereichs, wobei das pro-

gressive Szenario mit 670 bis 700 TWh den oberen Bereich des Korridors abbildet. Damit 

liegen insbesondere das konservative Szenario mit 580 bis 620 TWh und das zentrale Sze-

nario mit 620 bis 670 TWh unter der im EEG 2023 für das 80-Prozent-Ziel implizit angenom-

menen Bruttostromnachfrage von rund 750 TWh im Jahr 2030. Dies entspricht auch der Ein-

schätzung dieses Gutachtens hinsichtlich der wahrscheinlichen Nachfrageentwicklung bis 

2030. Gleichzeitig steht die längerfristige Entwicklung im Einklang mit den zentralen Aussa-

gen des Monitorings zur Energiewende, das ebenfalls von einer deutlichen Zunahme der 

Stromnachfrage infolge der Elektrifizierung von Verkehr, Wärme und Industrie sowie des zu-

nehmenden Einsatzes von Wasserstoff ausgeht  (EWI & BET, 2025) . 

 

Abbildung 9: Entwicklung der Stromnachfrage in den drei Szenarien 
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Gleichzeitig zeigen die Szenarien, dass die prognostizierte Ausbauentwicklung für Photovol-

taik und Onshore-Wind bis 2030 unter den gesetzlichen Ausbauzielen liegt und nur im pro-

gressiven Szenario vollständig erreicht werden. Insbesondere Offshore-Wind bleibt jedoch in 

allen Szenarien hinter den Zielwerten zurück (siehe Abbildung 10). 

 

Abbildung 10: Ausbaupfade von PV und Wind 

Trotz der unterschiedlichen Entwicklungspfade hinsichtlich Stromnachfrage und EE-Ausbau 

wird in allen Szenarien das politische Ziel eines Anteils erneuerbarer Energien am Stromver-

brauch von mindestens 80 % bis zum Jahr 2030 erreicht. Auch diese Entwicklung entspricht 

den zentralen Zielsetzungen und Fortschrittsbewertungen des Monitoringberichts, der die Er-

reichung der Ausbauziele für erneuerbare Energien als wesentliche Voraussetzung für die 

Transformation des Stromsystems hervorhebt. 

 

Abbildung 11: Stromerzeugung und EE-Anteil in den Szenarien 

2.2 Analyse der zukünftigen Fördernotwendigkeit Erneuerbarer Energien 

Zur Einordnung der zukünftigen Fördernotwendigkeit erneuerbarer Energien werden die er-

warteten Marktwerte den Stromgestehungskosten (LCOE) für die drei Szenarien gegenüber-

gestellt. Marktwerte von EE-Anlagen sind die durchschnittlichen, mengengewichteten Bör-

senstrompreise, die die Anlagen für ihren eingespeisten Strom in einem bestimmten Zeit-
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raum erzielen. Stromgestehungskosten sind die durchschnittlichen Kosten pro erzeugter Ki-

lowattstunde (kWh) Strom über die gesamte Lebensdauer einer Anlage. Sie umfassen In-

vestitions-, Betriebs-, Wartungs-, Finanzierungs- und Rückbaukosten. Auf dieser Basis wird 

analysiert, in welchen Zeiträumen und unter welchen Marktbedingungen eine Wirtschaftlich-

keit ohne Förderung erreicht werden kann. 

2.2.1 Photovoltaik 

Im konservativen Szenario verbleiben die Marktwerte von PV über den gesamten Betrach-

tungszeitraum hinweg deutlich unter den Stromgestehungskosten. Auch in den 2040er Jah-

ren wird keine flächendeckende Wirtschaftlichkeit ohne Förderung erreicht. Die Marktwerte 

sind lediglich ausreichend für PV-Projekte an besonders guten Standorten mit geringen Kos-

ten.  

Im zentralen Szenario nähern sich Marktwerte und Stromgestehungskosten im Verlauf der 

2030er Jahre weiter an. Bereits um das Jahr 2030 steigen die Marktwerte auf das untere 

LCOE-Niveau. Für sehr günstige Projekte kann damit bereits ein marktgetriebener Ausbau 

möglich sein. In den 2040er Jahren wird größtenteils  eine Kostendeckung erreicht. 

Im progressiven Szenario zeigt sich die günstigste Entwicklung der Marktwerte. Bereits in 

den späten 2030er Jahren kann in einzelnen Zeiträumen eine Deckung der Stromgeste-

hungskosten erreicht werden. In den 2040er Jahren ist eine Wirtschaftlichkeit ohne Förde-

rung möglich, jedoch weiterhin mit Unsicherheiten verbunden. 

Insgesamt zeigt sich, dass bei PV ein marktbasierter Ausbau perspektivisch möglich ist, al-

lerdings zunächst vor allem an guten Standorten und erst in den 2040er Jahren in größerem 

Umfang. Für die Erreichung der Ausbauziele ist daher bis dahin weiterhin eine Förderung er-

forderlich, auch wenn sich der Förderbedarf langfristig verringern kann. Ein marktgetriebener 

Ausbau von PV-Dachanlagen ist nicht wirtschaftlich realisierbar, da die LCOE in allen Sze-

narien deutlich oberhalb der erwarteten Marktwerte liegen. Ohne verlässliche Förderung ist 

daher ein deutlicher Rückgang zu erwarten. Der Ausbau von PV-Freiflächenanlagen müsste 

deutlich erhöht werden, um dies auszugleichen. 
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Abbildung 12: Marktwerte und Stromgestehungskosten von Photovoltaik im Szenarienver-

gleich 

2.2.2 Onshore-Wind 

Im konservativen Szenario liegen die Marktwerte für Onshore-Wind bis in die frühen 2040er 

Jahre unterhalb des LCOE-Niveaus. Ein marktgetriebener Ausbau ist erst ab etwa Mitte der 

2040er und zunächst nur für besonders ertragreiche bzw. günstige Projekte möglich. 

Im zentralen Szenario erreichen die Marktwerte ab etwa 2030 das untere LCOE-Niveau sehr 

günstiger Standorte, sodass ein marktgetriebener Ausbau für diese Projekte grundsätzlich 

möglich ist, jedoch nicht in ausreichendem Umfang. Ursächlich für die steigenden Markt-

werte ist das allgemein höhere Strompreisniveau u.a. aufgrund steigender CO₂-Preise für 

die verbleibenden konventionellen Kraftwerkskapazitäten. In der Folge sinken die Markt-

werte zunächst aufgrund des starken Ausbaus der Windenergie und die damit verbundene 

Kannibalisierung der Einspeisung. Ab etwa 2040 stabilisieren sich die Marktwerte im Bereich 

des LCOE-Niveaus von Projekten mittlerer Standortgüte und ermöglichen einen rein markt-

getriebenen Ausbau. 

Im progressiven Szenario erreichen die Marktwerte bereits um 2030 das LCOE-Niveau von 

Projekten mit mittlerer Standortgüte, sodass ein marktgetriebener Ausbau frühzeitig auch für 

diese Standorte realistisch ist. Aufgrund sinkender Strompreise verringern sich die Markt-

werte anschließend nochmals, stabilisieren sich jedoch gegen Ende der 2030er Jahre. Ab 

etwa 2040 ist ein rein marktgetriebener Zubau auch für eher kostenintensivere Projekte 

möglich. 

Insgesamt zeigt sich, dass ein marktbasierter Ausbau im Onshore-Wind Bereich perspekti-

visch möglich ist, jedoch zunächst auf besonders gute Standorte beschränkt bleibt und zeit-

lich verzögert im Vergleich zu PV einsetzt. Erste marktliche Projekte sind je nach Szenario 
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ab etwa 2030 bis Mitte der 2030er Jahre möglich, ein breiterer Ausbau zeichnet sich jedoch 

erst ab etwa 2040 ab.  

 

Abbildung 13: Marktwerte und Stromgestehungskosten von Onshore-Wind im Szenarienver-

gleich 

2.2.3 Offshore-Wind 

Im konservativen Szenario erreichen die Marktwerte für Offshore-Wind zu keinem Zeitpunkt 

das untere LCOE-Niveau. Insbesondere in den 2030er Jahren besteht eine große Differenz 

zwischen Stromgestehungskosten und Marktwerten, sodass im gesamten Betrachtungszeit-

raum kein marktgetriebener Ausbau möglich ist. 

Im zentralen Szenario nähern sich die Marktwerte erst ab etwa 2040 dem unteren LCOE-Ni-

veau an, erreichen dieses jedoch nicht konstant. Ein stabiler marktgetriebener Ausbau ist 

daher auch bis 2045 nicht möglich. 

Im progressiven Szenario erreichen die Marktwerte ebenfalls erst ab etwa 2040 konstant das 

LCOE-Niveau. In der Folge erscheint ein marktbasierter Ausbau zunächst für günstige 

Standorte möglich und perspektivisch auch für Projekte mit mittleren Kosten. 

Zu berücksichtigen ist, dass Merchant-Projekte, die ihre Erlöse allein über den Stromhandel 

erzielen, bereits heute umgesetzt werden, was maßgeblich auf die Rahmenbedingungen 

zum Zeitpunkt der Projektentwicklung und Gebotsabgabe zurückzuführen ist. Diese Projekte 

basieren häufig auf Annahmen deutlich höherer Strompreise, da das Marktwertniveau in der 

Vergangenheit über dem heutigen Niveau lag. Gleichzeitig lagen die Investitionskosten teil-

weise unter den aktuell beobachteten CAPEX. Hinzu kommt, dass viele dieser Projekte an 

Standorten mit höheren erwarteten Volllaststunden entwickelt wurden oder werden, als dies 

bei den zukünftig ausgewiesenen Flächen zukünftig der Fall sein wird, gleiches gilt für eine 

etwaige Überbauung der Flächen. Grundsätzlich stellt der dargestellte Korridor der LCOE 
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eine Bandbreite über verschiedene Projekte dar, wobei nicht ausgeschlossen ist, dass ein-

zelne Projekte, aufgrund besonderer Gegebenheiten auch außerhalb des Korridors liegen 

können. 

Insgesamt zeigt sich, dass insbesondere im Offshore-Bereich ein marktbasierter Ausbau erst 

in den 2040er Jahren möglich ist, da der Ausbau bis 2045 in weiten Teilen weiterhin auf eine 

Förderung angewiesen ist (siehe Abbildung 14). 

 

Abbildung 14: Marktwerte und Stromgestehungskosten von Offshore-Wind im Szenarienver-

gleich 

2.2.4 Zusammenfassung der Ergebnisse 

Der Förderbedarf der erneuerbaren Energien entwickelt sich deutlich technologieabhängig. 

Grundlage der Analyse ist der Vergleich der erwarteten Marktwerte mit den jeweiligen 

Stromgestehungskosten (LCOE) für die drei zentralen Technologien Photovoltaik, Onshore- 

und Offshore-Wind unter verschiedenen Strommarktszenarien. Dabei zeigt sich, dass bei 

Photovoltaik-Freiflächenanlagen ein marktbasierter Ausbau perspektivisch grundsätzlich 

möglich ist, jedoch zunächst vor allem an besonders guten Standorten und erst in den 

2040er Jahren in größerem Umfang. Für Photovoltaik-Dachanlagen ist kein marktgetriebe-

ner Ausbau möglich, da die LCOE deutlich über den erwarteten Marktwerten aller Szenarien 

liegen. Demgegenüber bleibt der Förderbedarf bei der Windenergie deutlich länger beste-

hen. Dies gilt insbesondere für die Offshore-Windenergie, bei der der Ausbau bis 2045 in 

weiten Teilen weiterhin auf eine Förderung angewiesen ist. Aber auch bei Onshore-Wind 

zeigt sich in den meisten Szenarien ein anhaltender Bedarf an staatlicher Absicherung. Ins-

gesamt verdeutlichen die Ergebnisse, dass ohne eine fortgesetzte Förderung, insbesondere 

bei Onshore- und Offshore-Wind, eine deutliche Verfehlung der Ausbauziele wahrscheinlich 

ist. Ein staatlich abgesicherter Förderrahmen bleibt daher auch künftig erforderlich, um In-

vestitionen in erneuerbare Energien zu ermöglichen und die Ausbauziele zu erreichen. 
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3 Überblick über mögliche Finanzierungsinstrumente 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, den relevanten Instrumentenraum für die Weiterentwicklung 

des EEG systematisch darzustellen und die Grundlage für die spätere Bewertung zu 

schaffen. 

• Die betrachteten Finanzierungsinstrumente unterscheiden sich insbesondere da-

nach, ob sie an die tatsächliche Stromerzeugung, an eine fiktive Referenzanlage 

oder an marktliche Finanzierungsformen anknüpfen. 

• Produktionsabhängige Instrumente wie Einspeisevergütung, Marktprämienmodelle 

und produktionsabhängige CfD setzen direkt bei der realen Stromerzeugung an. 

• Produktionsunabhängige Ansätze wie Capability-based CfD, Financial CfD und In-

vestitionskostenzuschüsse entkoppeln die Förderung von der tatsächlichen Einspei-

sung. 

• Ergänzend werden potentialbasierte CfDs als Mischform sowie marktliche Instru-

mente wie PPAs eingeordnet.  

Zur Weiterentwicklung des EEG kommt eine Reihe unterschiedlicher Finanzierungsinstru-

mente in Betracht. Diese unterscheiden sich insbesondere danach, ob die Förderung an die 

tatsächliche Stromerzeugung anknüpft (produktionsabhängig), auf einer Referenzanlage ba-

siert (produktionsunabhängig) oder über marktliche Finanzierungsformen erfolgt. Ziel dieses 

Kapitels ist es, die im Gutachten betrachteten Instrumente systematisch zu beschreiben und 

den relevanten Lösungsraum für die weitere Analyse abzustecken. Die folgende Übersicht 

ordnet die Instrumente zunächst in ihrer Grundstruktur ein. 

 

Abbildung 15: Überblick über Finanzierungsinstrumente 
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3.1 Produktionsabhängige Instrumente 

Produktionsabhängige Instrumente knüpfen an die tatsächliche Stromerzeugung einer An-

lage an. Die Förderung oder Vergütung wird damit anhand der real erzeugten oder einge-

speisten Strommenge bestimmt. Im Folgenden werden die wesentlichen produktionsabhän-

gigen Ansätze beschrieben. 

3.1.1 Fixe Einspeisevergütung 

Die fixe Einspeisevergütung ist ein produktionsabhängiges Förderinstrument, bei dem Anla-

genbetreiber einen festen Vergütungssatz je eingespeister Megawattstunde (MWh) erhalten. 

Die Vergütung erfolgt unabhängig von der Entwicklung der Strommarktpreise und stellt damit 

einen konstanten Erlösstrom sicher, ohne Rückzahlungsverpflichtung bei hohen Marktprei-

sen und mit vollständiger Absicherung gegenüber Marktpreisrisiken (siehe Abbildung 16). 

Die fixe Einspeisevergütung stellt dabei das ursprüngliche Förderinstrument des EEG dar 

und wurde insbesondere in der Vergangenheit flächendeckend angewendet. Aktuell findet 

sie nur noch in einem begrenzten Anwendungsbereich Verwendung, insbesondere bei Pho-

tovoltaikanlagen < 100 kW, beispielsweise im Bereich von Dach- und Fassadenanlagen 

(umweltbundesamt.de, 2023). 

 

Abbildung 16: Wirkungsmechanismus der fixen Einspeisevergütung 

3.1.2 Fixe Marktprämie 

Die fixe Marktprämie ist ein produktionsabhängiges Förderinstrument, bei dem Anlagenbe-

treiber ihren Strom am Markt vermarkten und zusätzlich eine feste Prämie je erzeugter MWh 

erhalten. Die Gesamterlöse setzen sich damit aus den Markterlösen und der fixen Marktprä-

mie zusammen, die auf Basis der tatsächlichen Stromerzeugung gezahlt wird, ohne Rück-

zahlungsverpflichtung bei hohen Marktpreisen (siehe Abbildung 17). In Deutschland wurde 

die fixe Marktprämie nicht als Regelmodell eingeführt. Der Anwendungsbereich der fixen 
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Marktprämie hat daher im aktuellen Förderregime nie eine praktische Rolle gespielt 

(umweltbundesamt.de, 2023). 

 

Abbildung 17: Wirkungsmechanismus der fixen Marktprämie 

3.1.3 Asymmetrisch gleitende Marktprämie 

Die asymmetrisch gleitende Marktprämie ist ein produktionsabhängiges Förderinstrument, 

das als Betriebshilfe in Form einer gleitenden Marktprämie ausgestaltet ist. Anlagenbetreiber 

vermarkten ihren Strom am Markt und erhalten eine zusätzliche Prämie, die sich in Abhän-

gigkeit vom Marktwert ergibt (siehe Abbildung 18). Die Bemessungsgröße ist die Stromer-

zeugung der realen Anlage. Die Zahlung erfolgt über eine Marktprämie, die sich aus der Dif-

ferenz zwischen dem anzulegenden Wert und dem Referenzmarktwert ergibt, multipliziert 

mit der Stromerzeugung. Der anzulegende Wert ist der Gebotswert, den die Anlagen in den 

EEG-Ausschreibungen erzielen (Bundesnetzagentur, 2026). Der Referenzmarktwert bildet 

dabei den durchschnittlichen, technologiespezifischen Marktwert des erzeugten Stroms über 

den jeweiligen Zeitraum ab und dient als Vergleichsgröße zum anzulegenden Wert. Die För-

derung ist einseitig ausgestaltet. Eine Rückzahlung bei hohen Marktwerten ist nicht vorgese-

hen. Liegt der Marktwert auf oder über dem anzulegenden Wert, beträgt die Marktprämie 

null Euro pro MWh. Die Abwicklung erfolgt im Rahmen der verpflichtenden Direktvermark-

tung. Die Auszahlung erfolgt über den Direktvermarkter beziehungsweise den Übertragungs-

netzbetreiber auf Basis der veröffentlichten Marktwerte. Gleichzeitig gilt ein Doppelvermark-

tungsverbot in Verbindung mit Herkunftsnachweisen (umweltbundesamt.de, 2023). 

Der Anwendungsbereich umfasst Anlagen größer als 1 MW im Bereich Photovoltaik sowie 

Onshore-Wind-Anlagen. Für Anlagen mit einer Leistung von mehr als 100 kW, aber weniger 

als 1 MW, besteht keine Pflicht zur Teilnahme an Ausschreibungen; für diese wird ein fest-

gelegter anzulegender Wert der Bundesnetzagentur angewendet (Agora Energiewende, 

2013). Die rechtliche Grundlage bildet das EEG. Die gleitende Marktprämie wurde im Jahr 
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2012 als Instrument eingeführt und war zunächst bis 2016 als Standardmodell parallel zur 

fortbestehenden fixen Einspeisevergütung ausgestaltet. Seit 2017 stellt sie den zentralen 

Auszahlungsmechanismus im EEG dar. 

 

Abbildung 18: Wirkungsmechanismus der asymmetrisch gleitenden Marktprämie 

3.1.4 Produktionsabhängiger CfD 

Der produktionsabhängige CfD ist ein Förderinstrument, bei dem die Förderung auf Basis 

der tatsächlich erzeugten Strommenge erfolgt. Die Bemessungsgröße ist die Stromerzeu-

gung in Euro pro MWh der realen Anlage (siehe Abbildung 19). Zentrales Unterscheidungs-

merkmal des Instruments ist die symmetrische Ausgestaltung mit Rückzahlungsmechanis-

mus. Liegt der Marktpreis beziehungsweise Referenzmarktwert unterhalb des anzulegenden 

Wertes, erfolgt eine Zahlung an den Anlagenbetreiber. Liegt er darüber, ist eine Rückzah-

lung vorgesehen (Bundesministerium für Wirtschaft und Klimaschutz (BMWK), 2024). 

Die Zahlung erfolgt in Abhängigkeit von der gewählten Referenzperiode. Bei einer stündli-

chen Referenzperiode ergibt sich die Zahlung aus der Differenz zwischen dem anzulegen-

den Wert und dem Spotpreis multipliziert mit der Stromerzeugung. Bei einer jährlichen Refe-

renzperiode ergibt sich die Zahlung aus der Differenz zwischen dem anzulegenden Wert und 

dem Referenzmarktwert multipliziert mit der Stromerzeugung. Der Referenzmarktwert bildet 

dabei den durchschnittlichen, technologiespezifischen Marktwert des erzeugten Stroms über 

den jeweiligen Zeitraum ab und dient als Vergleichsgröße zum anzulegenden Wert. Die Aus-

gestaltung erfolgt im Rahmen von Ausschreibungen, wobei der Strike-Preis als Gebotsgröße 

verwendet wird. Als Referenzpreis können je nach Design Jahres-, Monatsmarktwerte oder 

viertelstündliche Preise herangezogen werden.  

Optional kann ein Marktwertkorridor vorgesehen werden. In diesem Fall erfolgen Zahlungen 

unterhalb eines definierten Floors sowie Abschöpfungen oberhalb eines Caps. Innerhalb des 
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Korridors erfolgt keine Zahlung und keine Rückzahlung. Ohne Marktwertkorridor erfolgt die 

Abwicklung über einen einheitlichen Referenzpreis. Das Förderinstrument wird momentan in 

Deutschland nicht angewendet.  

 

Abbildung 19: Wirkungsmechanismus des produktionsabhängigen CfD 

3.2 Produktionsunabhängige Instrumente 

Produktionsunabhängige Instrumente knüpfen nicht an die tatsächlich erzeugte Strommenge 

an, sondern beziehen sich auf eine Referenzanlage. Die Förderung wird damit von der rea-

len Einspeisung entkoppelt. Im Folgenden werden die wesentlichen produktionsunabhängi-

gen Ansätze beschrieben. 

3.2.1 Capability-based CfD 

Der Capability-based CfD ist ein produktionsunabhängiges Förderinstrument. Die Förderung 

knüpft nicht an die tatsächlich erzeugte Strommenge der Anlage an, sondern an eine fiktive 

Referenzanlage (Agora Energiewende, 2025). Die Bemessungsgröße ist eine Referenz-

menge in Megawattstunden (siehe Abbildung 20). Ein weiteres Unterscheidungsmerkmal 

des Instruments ist die symmetrische Ausgestaltung mit Rückzahlungsmechanismus. Liegt 

der Marktpreis beziehungsweise Referenzmarktwert unterhalb des anzulegenden Wertes, 

erfolgt eine Zahlung an den Anlagenbetreiber. Liegt er darüber, ist eine Rückzahlung vorge-

sehen. Die Zahlung erfolgt auf Basis der Referenzanlage. Sie ergibt sich aus der Differenz 

zwischen dem anzulegenden Wert und dem Referenzpreis multipliziert mit der Stromerzeu-

gung der Referenzanlage. Als Referenzpreis für die Förderung und den Rückzahlungsme-

chanismus kommen Jahresbasis, Monatsbasis oder viertelstündliche Spotpreise in Betracht. 

Das Förderinstrument wird momentan in Deutschland nicht angewendet (Bundesministerium 

für Wirtschaft und Klimaschutz (BMWK), 2024). 
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Abbildung 20: Wirkungsmechanismus des Capability-based CfD 

3.2.2 Financial CfD 

Der Financial CfD ist analog zum Capability-based CfD ein produktionsunabhängiges För-

derinstrument, bei dem die Förderung nicht an die tatsächliche Stromerzeugung der Anlage 

anknüpft. Ein wesentlicher Unterschied ist, dass die Förderung dabei über eine Kapazitäts-

prämie erfolgt (Agora Energiewende, 2025). Zusätzlich erfolgt eine Rückzahlung auf Basis 

des Referenzstrompreises und der Stromerzeugung der Referenzanlage. Bei niedrigen 

Markterlösen verbleibt die Kapazitätszahlung vollständig beim Anlagenbetreiber, während 

bei hohen Markterlösen eine Rückzahlung erfolgt und die Kapazitätszahlung mindert (siehe 

Abbildung 21). Referenzpreis und Referenzperiode können auf Jahres-, Monats- oder vier-

telstündlicher Basis definiert werden, und der Rückzahlungsmechanismus der Markterlöse 

orientiert sich an diesen Referenzpreisen (Bundesministerium für Wirtschaft und Klimaschutz 

(BMWK), 2024).Das Förderinstrument wird momentan in Deutschland nicht angewendet.  
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Abbildung 21: Wirkungsmechanismus des Financial CfD 

3.2.3 Investitionskostenzuschuss 

Der Investitionskostenzuschuss ist ein produktionsunabhängiges Förderinstrument, bei dem 

ein einmaliger CAPEX-Zuschuss zur Finanzierung der Anlage gewährt wird. Die Förderung 

erfolgt unabhängig von der späteren Stromerzeugung und den erzielten Markterlösen (siehe 

Abbildung 22). Die Bemessungsgröße sind die Investitionskosten, beispielsweise in Euro pro 

kW oder als gesamte CAPEX der förderfähigen Komponenten. Die Auszahlung erfolgt ein-

malig, typischerweise bei Inbetriebnahme oder nach entsprechendem Verwendungsnach-

weis. Es erfolgt keine laufende Vergütung. Nach der Auszahlung bestehen die Erlöse aus-

schließlich aus Markt- oder PPA-Erlösen. Die Förderung ist ohne laufende Rückzahlung aus-

gestaltet; bei Nichterfüllung von Auflagen kann jedoch eine Rückzahlung erforderlich werden 

(Bundesregierung, 2024) (Bundesverband Erneuerbare Energie e.V., 2024). 

Die rechtliche Grundlage ist nicht im EEG verankert. Eine Förderung von Stromerzeugungs-

anlagen ist derzeit nicht vorgesehen. Investitionskostenzuschüsse finden jedoch in anderen 

Sektoren Anwendung, beispielsweise im Rahmen von Important Projects of Common Euro-

pean Interest (IPCEI) oder im Wärmesektor. Die Ausgestaltung muss den beihilferechtlichen 

Vorgaben entsprechen, insbesondere den Climate, Energy and Environmental Aid Guide-

lines (CEEAG) sowie dem Crisis and Transition Framework (CISAF). Dabei sind Anforderun-

gen zur Vermeidung von Überkompensation zu berücksichtigen. 
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Abbildung 22: Wirkungsmechanismus des Investitionskostenzuschusses 

3.3 Potentialbasierte CfD 

Potentialbasierte CfD stellen eine Mischform dar, bei der Elemente produktionsabhängiger 

und produktionsunabhängiger Förderung kombiniert werden. Grundsätzlich knüpft die Förde-

rung an die tatsächliche Stromerzeugung der Anlage an. In sogenannten anreizkritischen 

Stunden wird diese Logik jedoch angepasst und die Berechnung auf eine fiktive Referenzan-

lage umgestellt und erfolgt somit produktionsunabhängig (siehe Abbildung 23). Ausgangs-

punkt für anreizkritische Stunden sind dabei Marktsituationen, in denen die direkte Kopplung 

der Förderung an die reale Erzeugung zu unerwünschten Marktverzerrungen führen kann. In 

diesen Stunden erfolgt die Förderung daher nicht auf Basis der tatsächlichen Strommenge, 

sondern auf Grundlage der Referenzanlage. Die Förderung ist symmetrisch ausgestaltet. Bei 

niedrigen Marktpreisen erfolgen Zahlungen, bei hohen Marktpreisen Rückzahlungen, jeweils 

abhängig von der zugrunde gelegten Referenzgröße. Dieses Förderinstrument wird momen-

tan in Deutschland nicht angewendet.  
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Exkurs:  

Marktverzerrende anreizkritische Stunden                                           

Eine mögliche Einordnung anreizkritischer Stunden umfasst drei Typen. 

 

Typ 1 umfasst Stunden mit negativen Day-Ahead-Preisen. In einem produktions-

abhängigen Fördersystem kann in diesen Situationen ein Anreiz zur Einspeisung be-

stehen, sofern die Förderung nur an die tatsächliche Stromerzeugung gekoppelt ist 

und die negativen Preissignale unberücksichtigt gelassen werden. Die Verzerrung 

besteht darin, dass Anlagen trotz negativer Preise weiter produzieren, obwohl eine 

Abregelung aus Marktsicht effizient wäre. 

Typ 2 umfasst Stunden mit Intraday-Verzerrungen, in denen der Day-Ahead-

Preis positiv ist, während im Intraday-Markt negative Preise auftreten. In diesen 

Fällen kann ein Fehlanreiz zur Einspeisung entstehen, da die Förderung an den po-

sitiven Day-Ahead-Preis anknüpft. Energiewirtschaftlich effizient wäre hingegen eine 

Abregelung der Anlage und ein Rückkauf der Strommengen am negativen Intraday-

Markt. 

Typ 3 umfasst Stunden, in denen ein Anreiz zur Abregelung besteht, um Rück-

zahlungen zu vermeiden. In diesen Fällen ist der Spotpreis zwar positiv, die erwar-

tete Rückzahlung übersteigt jedoch den Markterlös, sodass negative Gesamterlöse 

entstehen können. 

 

Abbildung 23: Mögliche Einordnung anreizkritischer Stunden 

3.4 Marktliche und flankierende Finanzierungsinstrumente 

Neben staatlich ausgestalteten Förderinstrumenten bestehen marktliche und flankierende 

Finanzierungsinstrumente, die die Finanzierung erneuerbarer Energien ergänzen können. 

Diese Ansätze stehen im vorliegenden Gutachten nicht im Mittelpunkt. Besondere Bedeu-

tung kommt dabei Power Purchase Agreements (PPA) zu. PPAs sind privatrechtliche 

Stromlieferverträge zwischen einem Stromlieferanten, in der Regel dem Betreiber einer EE-
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Anlage oder einem Energieversorgungsunternehmen, und einem Stromabnehmer. Sie erfol-

gen ohne ein staatliches Preisstützungsinstrument bzw. ohne eine Förderung und regeln die 

Abnahme einer definierten Strommenge zu einem vorab festgelegten Preis über eine verein-

barte Laufzeit. PPAs ermöglichen eine langfristige Preisabsicherung sowie die Direktver-

marktung außerhalb staatlicher Förderung. Sie ergänzen den Förderrahmen, sind jedoch 

hinsichtlich Risikoallokation und Finanzierungskraft von Marktbedingungen und der Bonität 

der Vertragspartner abhängig. 

Ergänzend spielen Herkunftsnachweise eine Rolle, wobei sie nicht als Förderinstrument aus-

gestaltet sind, sondern eine zusätzliche Erlöskomponente darstellen. Herkunftsnachweise 

sind elektronische Zertifikate für die Herkunft von Strom aus erneuerbaren Energien und die-

nen der transparenten Ausweisung von Grünstromprodukten. Sie verhindern eine Doppel-

vermarktung der EE-Eigenschaft und können einen wirtschaftlichen Mehrwert für direktver-

markteten Strom darstellen. Die Ausstellung erfolgt durch Registerstellen auf Basis gemes-

sener EE-Erzeugung. Der Handel erfolgt unabhängig vom Stromhandel über entsprechende 

Register. Die Entwertung erfolgt durch den Lieferanten zur Ausweisung gegenüber dem 

Endkunden. Herkunftsnachweise sind damit vom physischen Stromfluss entkoppelt und ha-

ben keinen direkten Einfluss auf die Stromerlöse.  

Darüber hinaus bestehen flankierende Instrumente, die die Finanzierung unterstützen, ohne 

selbst ein eigenständiges Förderregime darzustellen. Hierzu zählen insbesondere Bürg-

schaften, zinsverbilligte Darlehen, standardisierte Absicherungsinstrumente sowie weitere 

ergänzende Finanzierungshilfen. Diese Instrumente können Risiken reduzieren und Finan-

zierungskosten senken, ersetzen jedoch keine strukturelle Förderung.
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4 Bewertung der Finanzierungsinstrumente 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, die relevanten Finanzierungsinstrumente anhand eines ein-

heitlichen Bewertungsrahmens auf ihre Eignung für einen zukünftigen Investitions-

rahmen zu prüfen. 

• Ausgangspunkt sind die Anforderungen an einen effektiven und kosteneffizienten 

EE-Ausbau, die Reduktion langfristiger Preisrisiken sowie die Vereinbarkeit mit den 

europäischen Vorgaben, insbesondere mit Blick auf Rückzahlungsmechanismen 

und die Vermeidung übermäßiger Produzentenrenten.  

• Folgende CfD-Varianten erfüllen diese Vorgaben und werden in die vertiefte Bewer-

tung miteinbezogen: produktionsabhängige CfD mit viertelstündlicher und jährlicher 

Referenzperiode sowie produktionsunabhängige CfD als Capability-based CfD und 

Financial CfD.  

• Die Bewertung erfolgt anhand der Kriterien Effizienz im Betrieb, Kosteneffizienz bei 

der Investition, Umsetzbarkeit und Akteursvielfalt. 

• Die Bewertung zeigt, dass es einen zentralen Zielkonflikt zwischen möglichen Markt-

verzerrungen bei produktionsabhängigen CfD und Abweichungsrisiken bei produkti-

onsunabhängigen CfD gibt.  

• Während produktionsabhängige CfD insbesondere bei Umsetzbarkeit und Akteurs-

vielfalt Vorteile aufweisen, schneiden produktionsunabhängige CfD vor allem bei der 

Vermeidung von Marktverzerrungen besser ab.  

Nach der Darstellung des Optionsraums der Finanzierungsinstrumente ist im nächsten 

Schritt zu klären, welche Instrumente die Anforderungen an einen zukünftigen Investitions-

rahmen für erneuerbare Energien am besten erfüllen. Ziel dieses Kapitels ist es, die relevan-

ten Alternativen auf Basis eines einheitlichen Bewertungsrahmens systematisch zu prüfen. 

Dazu werden zunächst das Zielbild und die Mindestanforderungen an den Finanzierungsrah-

men definiert, daraus die im Weiteren zu bewertenden Alternativen abgeleitet und anschlie-

ßend die Bewertungskriterien festgelegt. Auf dieser Grundlage erfolgt die vergleichende Be-

wertung der verbleibenden Alternativen. 

4.1 Zielbild und Mindestanforderungen an den zukünftigen Investitionsrahmen 

Ausgehend vom energiewirtschaftlichen Zieldreieck sowie den regulatorischen Vorgaben der 

Europäischen Union ergeben sich zentrale Mindestanforderungen an den zukünftigen Inves-

titionsrahmen für erneuerbare Energien. Damit bilden Versorgungssicherheit, Wirtschaftlich-

keit und Bezahlbarkeit sowie Umwelt- und Klimaschutz den übergeordneten Bezugsrahmen 

für die Ausgestaltung der Förderinstrumente. 

Daraus lassen sich für die Bewertung der Finanzierungsinstrumente zwei zentrale Anforde-

rungsdimensionen ableiten. Zum einen müssen die Instrumente einen effektiven und kosten-

effizienten Ausbau erneuerbarer Energien unterstützen. Dazu gehört insbesondere, dass sie 

das langfristige Preisrisiko wirksam reduzieren, um tragfähige Investitionsbedingungen für 
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den Ausbau zu schaffen. Zum anderen müssen die Instrumente mit den regulatorischen Vor-

gaben auf europäischer Ebene vereinbar sein. Die EU-Konformität betrifft dabei insbeson-

dere die Vorgaben der Elektrizitätsbinnenmarktverordnung, wonach bei bestimmten Preis-

stützungssystemen ein Rückzahlungsmechanismus vorzusehen ist. Hinzu kommen die An-

forderungen des EU-Beihilferechts, insbesondere im Hinblick auf die Angemessenheit der 

Förderhöhe zur Vermeidung übermäßiger Produzentenrenten. Darüber hinaus ergibt sich 

aus den EU-Vorgaben die Anforderung, den marktbasierten Ausbau erneuerbarer Energien 

zu stärken, etwa durch PPAs. Die genannten Mindestanforderungen bilden die Grundlage 

für die Eingrenzung der in Betracht kommenden Alternativen und die nachfolgende Bewer-

tung der Finanzierungsinstrumente. Die Betrachtung bezieht sich dabei auf die Technologien 

Wind-Onshore, Wind-Offshore und Photovoltaik-Freiflächenanlagen. Andere Technologien 

und Anlagensegmente, insbesondere kleine Photovoltaik-Dachanlagen und Biomasseanla-

gen, sind nicht Gegenstand der folgenden Analyse. 

4.2 Ableitung der möglichen Finanzierungsalternativen 

Auf Basis der zuvor abgeleiteten Mindestanforderungen wird der Instrumentenraum für die 

vertiefende Bewertung eingegrenzt. Maßgeblich ist dabei, welche Instrumente die Anforde-

rungen an den zukünftigen Investitionsrahmen erfüllen. Im Ergebnis verbleiben vier Finan-

zierungsinstrumente für die vertiefende Bewertung: der produktionsabhängige CfD mit vier-

telstündlicher Referenzperiode, der produktionsabhängige CfD mit jährlicher Referenzperi-

ode, der produktionsunabhängige CfD als Capability-based CfD sowie der produktionsunab-

hängige CfD als Financial CfD. 

Die fixe Einspeisevergütung, die fixe Marktprämie sowie die asymmetrisch gleitende Markt-

prämie werden nicht weiter vertieft, da sie die regulatorischen Anforderungen nicht erfüllen. 

Ausschlaggebend ist dabei insbesondere das Fehlen eines Rückzahlungsmechanismus, 

wodurch die Angemessenheit der Vergütung nicht sichergestellt werden kann. Ergänzend 

wird jedoch darauf hingewiesen, dass für Kleinanlagen (< 200 kW) eine fixe Einspeisevergü-

tung nach den EU-Vorgaben weiterhin als Ausnahmeregelung zulässig ist. Insofern steht es 

den EU-Mitgliedstaaten zur Erreichung ihrer energiepolitischen Ziele frei, für Kleinanlagen 

eine fixe Einspeisevergütung zu ermöglichen. Auch der Investitionskostenzuschuss wird 

nicht weiter berücksichtigt, da er (ebenso wie die fixe Marktprämie) das langfristige Preisri-

siko nicht hinreichend reduziert und damit keinen effektiven und kosteneffizienten Ausbau 

erneuerbarer Energien gewährleistet. Steuererleichterungen, zinsverbilligte Darlehen, 

Grünstromquote und Herkunftsnachweise werden ebenfalls nicht vertieft, da sie keine zielge-

naue Erreichung des erforderlichen Ausbaus erneuerbarer Energien sicherstellen. 

Wie in Kapitel 2 gezeigt, kann eine rein marktliche Finanzierung über Power Purchase Ag-

reements sowie Merchant- beziehungsweise Spot-Verkauf die Erreichung der Ausbauziele 

nicht sicherstellen und wird daher nicht als eigenständige Alternative vertieft. Gleichzeitig 

sollen marktliche Finanzierungsinstrumente im Einklang mit den EU-Vorgaben gestärkt wer-

den. Vor diesem Hintergrund werden in Kapitel 5.5 die Wechseloptionen zwischen CfD und 

PPA sowie Ansätze für eine Koexistenz betrachtet. 
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Abbildung 24: Bewertete Finanzierungsinstrumente 

4.3 Bewertungskriterien 

Die Bewertung der verbleibenden Finanzierungsinstrumente erfolgt anhand von vier Krite-

rien: Effizienz im Betrieb, Kosteneffizienz bei der Investition, Umsetzbarkeit und Akteursviel-

falt. 

Effizienz im Betrieb beschreibt, in welchem Maß ein Finanzierungsinstrument Anreize für 

den Betrieb der EE-Anlagen setzt. Maßgeblich ist dabei, dass Marktpreissignale weitgehend 

durchgelassen werden und keine strukturellen Marktverzerrungen hervorgerufen werden. 

Sie können dazu führen, dass Anlagen nicht nach dem tatsächlichen kurzfristigen Wert ihrer 

Einspeisung eingesetzt werden. Die Ergebnisse sind ein ineffizienter Dispatch und volkswirt-

schaftliche Ineffizienzen. Wartungsentscheidungen spielen dabei nur eine untergeordnete 

Rolle, da sie überwiegend durch technische und organisatorische Rahmenbedingungen be-

stimmt werden und nicht systematisch an Marktpreisen ausgerichtet werden können. 
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Art der Ver-

zerrung 

 

Auslöser 

 

Folge der Marktverzerrung 

 

Negative Day-

Ahead Preise 

 

       €/    

 

Anlagen speisen trotz negativer Day-Ahead-Preise 

weiter ein, wenn das negative Preissignal durch die 

produktionsabhängige CfD-Zahlung wirtschaftlich 

überlagert wird. 

 

Intraday- 

Verzerrung 

 

   >   €/    

&                    ID 

    €/    

 

Eine Intraday-Verzerrung entsteht, wenn Anlagen 

trotz negativer Intraday-Preise weiter einspeisen, weil 

die Förderung auf dem positiven Day-Ahead-Preis 

basiert und das negative Intraday-Preissignal wirt-

schaftlich verdrängt wird. 

 

Vermeidung 

der 

Rückzahlung 

 

   >   €/    

& DA + Mark-

prämie < 0 

€/    

 

Bei längeren (z.B. jährlichen) Referenzperioden kön-

nen Anlagen trotz positiver Day-Ahead-Preise ihre 

Einspeisung reduzieren, wenn erwartete Rückzahlun-

gen den Markterlös übersteigen und dadurch nega-

tive Nettoerlöse drohen. 

Tabelle 2: Bewertung der relevanten Marktverzerrungen durch die Finanzierungsinstrumente 

Kosteneffizienz bei der Investition beschreibt, in welchem Maß ein Finanzierungsinstrument 

einen kosteneffizienten Zubau neuer EE-Anlagen unterstützt. Maßgeblich ist dabei insbeson-

dere, ob unproduktive Risiken begrenzt werden und zugleich produktive Anreize erhalten 

bleiben. Zu den relevanten Risiken zählen das Preisrisiko, das Mengenrisiko sowie das Ab-

weichungsrisiko. Als produktiver Anreiz ist insbesondere die Anlagenauslegung relevant. 

Aus volkswirtschaftlicher Sicht sollten Anreize so gesetzt werden, dass Anlagen nicht nur auf 

maximalen Energieertrag, sondern stärker auf einen hohen Profilwert ausgerichtet werden. 

Unter Profilwert wird dabei die Fähigkeit einer Anlage verstanden, Strom verstärkt in Stun-

den mit hohen Marktpreisen zu erzeugen und damit einen überdurchschnittlichen Marktwert 

zu erzielen. 
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Anreiz / Risiko 

 

Definition 

 

Preisrisiko 

 

Risiko, dass die tatsächlichen Marktpreise unter oder über den zu einem 

entscheidungsrelevanten Zeitpunkt prognostizierten Preisen liegen und 

dadurch die Erlöse einer EE-Anlage sinken oder steigen. Insbesondere 

langfristige Preisrisiken bergen ein erhebliches Risiko, da zukünftige 

Preisentwicklungen generell unsicher sind und sich zudem auch durch re-

gulatorische Änderungen ergeben können. 

 

Mengenrisiko 

(Wetterrisiko) 

 

Risiko, dass die tatsächliche Stromerzeugung unter oder über der prog-

nostizierten Erzeugung liegt, aufgrund von wetterbedingten Ertragsabwei-

chungen. 

 

Mengenrisiko 

(negative Preise) 

 

Risiko, dass die tatsächliche Stromerzeugung unter oder über der prog-

nostizierten Erzeugung aufgrund des Ausfalls der Förderung bei negativen 

Preisen liegt. 

 

Abweichungs-

risiko 

 

Risiko, dass die Erlöse einer Anlage von den Erlösen abweichen, die sich 

aus dem im Förder- oder Absicherungsinstrument verwendeten Referenz-

wert beziehungsweise Referenzmodell ergeben. Ein Mengenabwei-

chungsrisiko entsteht, wenn die tatsächliche Erzeugung vom modellierten 

Produktionspotenzial abweicht. Ein Marktwertabweichungsrisiko entsteht, 

wenn der Marktwert der realen Anlage vom Referenzmarktwert des 

Benchmark-Portfolios differiert. 

 

Anreiz bzgl. der  

Anlagenauslegung  

 

Aus volkswirtschaftlicher Sicht sollten Anreize so gesetzt werden, dass 

Anlagen nicht nur auf maximalen Energieertrag, sondern stärker auf einen 

hohen Profilwert ausgerichtet werden, also die Erzeugung relativ stärker in 

Hochpreisstunden zu verlagern. 

Tabelle 3: Abbildung der Risiken von Finanzierungsinstrumenten 

Umsetzbarkeit beschreibt, in welchem Maß die maßgeblichen Akteure fachlich in der Lage 

sind, das jeweilige Instrument verlässlich umzusetzen. Relevant ist damit insbesondere, ob 

die Einführung des Instruments nur geringe oder einfach umsetzbare Anpassungen im be-

stehenden System erfordert oder ob weitergehende Änderungen bei Prozessen, Rollen, Be-

wertungssystemen und Abwicklungsstrukturen notwendig werden. 

Akteursvielfalt beschreibt, in welchem Maß ein Finanzierungsinstrument dazu beiträgt, eine 

ausreichend hohe Vielfalt der Marktakteure zu erhalten. Maßgeblich ist hierbei insbeson-

dere, ob geringe Komplexität und begrenzte Risiken niedrige Eintrittsbarrieren für unter-



Schleswig-Holstein & Niedersachsen – Studie zur Ausgestaltung des zukünftigen Förderrahmens 

für Erneuerbare Energien 
 

 

  

 

 

29.05.2026 

 
 Seite 50 

  

 

 

schiedliche Akteursgruppen gewährleisten. Damit wird erfasst, inwieweit auch kleinere Pro-

jektierer, Finanzierer und weitere Marktakteure unter dem jeweiligen Förderregime weiterhin 

am Ausbau erneuerbarer Energien teilnehmen können. 

4.4 Bewertung der Alternativen anhand der Kriterien 

Im Folgenden werden die betrachteten Finanzierungsalternativen entlang der definierten Be-

wertungskriterien systematisch eingeordnet. Ziel ist es, die jeweiligen Stärken und Schwä-

chen der Instrumente transparent herauszuarbeiten und eine vergleichbare Grundlage für 

die anschließende Gesamtbewertung zu schaffen. 

4.4.1 Produktionsabhängiger CfD mit viertelstündlicher Referenzperiode 

Folgende Einordnung ergibt sich für den produktionsabhängigen CfD mit viertelstündlicher 

Referenzperiode: Bei der Effizienz im Betrieb zeigen sich nur teilweise Marktverzerrungen. 

Im Day-Ahead-Markt treten keine Verzerrungen auf. Zum einen bestehen keine Anreize zur 

Einspeisung bei negativen Preisen, da diese durch § 51 EEG adressiert werden und in ent-

sprechenden Stunden keine Vergütung erfolgt. Zu berücksichtigen ist jedoch, dass der be-

stehende Mechanismus zu Barwertnachteilen führt, da entgangene Erlöse erst verzögert 

kompensiert werden, und sich dadurch die effektive Förderdauer verlängern kann. Zum an-

deren entstehen auch bei positiven Day-Ahead-Preisen keine Verzerrungen, da die Vergü-

tung auf Basis des viertelstündlichen Spotmarktpreises erfolgt und damit kein Anreiz besteht, 

die Einspeisung aufgrund erwarteter Rückzahlungen zu reduzieren. Im Intraday-Markt kön-

nen hingegen Verzerrungen in Zeitfenstern mit positiven Day-Ahead-Preisen und negativen 

Intraday-Preisen entstehen. In diesen Fällen speisen Anlagen weiterhin ein, da die Vergü-

tung bereits auf Basis des Day-Ahead-Preises feststeht und das negative Intraday-Preissig-

nal wirtschaftlich verdrängt wird.  

Bei der Effizienz der Investition ist zunächst das Mengenrisiko bei negativen Preisen zu be-

trachten. Dieses wird durch § 51 EEG grundsätzlich adressiert, indem nicht vergütete Stun-

den an den Förderzeitraum angehängt werden. Daraus ergeben sich jedoch sowohl eine 

Verlängerung der Förderdauer als auch Barwertverluste, da die nachgeholten Erlöse zeitlich 

verzögert anfallen. 

Das Wetterrisiko ist technologiespezifisch unterschiedlich ausgeprägt. Eine beispielhafte 

Analyse für Bayern und Niedersachsen auf Basis der prozentualen Abweichung eines spezi-

fischen Standorts von den durchschnittlichen Volllaststunden über zehn Jahre zeigt, dass die 

Schwankungen bei Photovoltaik vergleichsweise gering sind (ca. ±5 % bis ±10 %), während 

sie bei Onshore-Wind deutlich höher ausfallen (ca. ±10 % bis ±25 %). Für Onshore-Wind 

werden diese Unterschiede durch das Referenzertragsmodell teilweise ausgeglichen. Die 

Standortgüte wird dabei als Verhältnis von tatsächlichem Ertrag zu Referenzertrag bestimmt 

und nach § 36h EEG in regelmäßigen Abständen von fünf Jahren ex post überprüft und an-

gepasst. Insgesamt spielt das Wetterrisiko damit für die Bewertung eine untergeordnete 

Rolle. 

Abweichungsrisiken bestehen nicht. Ein Mengenabweichungsrisiko tritt nicht auf, da die Ver-

gütung auf der tatsächlichen Stromerzeugung der realen Anlage basiert und nicht auf einer 

fiktiven Referenzanlage. Ein Preisabweichungsrisiko besteht ebenfalls nicht, da die Vergü-

tung auf Basis von viertelstündlichen Spotmarktpreisen erfolgt. Zugleich ergeben sich jedoch 
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auch keine Anreize für die Anlagenauslegung, da kein Benchmark (entsprechend Referenz-

marktwert) existiert, an dem sich eine Optimierung orientieren könnte. 

Die Komplexität des Instruments ist vergleichsweise gering, da es eng an bestehenden För-

dermechanismen anknüpft und keine zusätzlichen Elemente wie Referenzanlagen erfordert. 

Gleichzeitig ist die Abwicklung mit einer viertelstundenscharfen Verrechnung verwaltungs-

technisch ggf. etwas komplexer als im Status quo. Die damit verbundenen Risiken werden 

jedoch effektiv minimiert, was sich auch positiv auf die Akteursvielfalt auswirkt, da die Anfor-

derungen für unterschiedliche Marktakteure überschaubar bleiben. 

4.4.2 Produktionsabhängiger CfD mit jährlicher Referenzperiode 

Die Bewertung des produktionsabhängigen CfD mit jährlicher Referenzperiode ist in vielen 

Punkten ähnlich zur viertelstündlichen Referenzperiode. Unterschiede ergeben sich insbe-

sondere bei der Effizienz im Betrieb sowie bei einzelnen Aspekten der Effizienz bei der In-

vestition. 

Bei der Effizienz im Betrieb entstehen im Day-Ahead-Markt Verzerrungen bei positiven Prei-

sen. Anlagen können ihre Einspeisung reduzieren, wenn die erwartete Rückzahlung je MWh 

den Markterlös übersteigt und damit ein negativer Nettoerlös droht. Im Intraday-Markt treten 

entsprechend vergleichbare Verzerrungen auf wie beim zuvor betrachteten Instrument, da 

die Förderung auf dem Day-Ahead Preis basiert. 

Bei der Effizienz der Investition ergibt sich ein Unterschied beim Abweichungsrisiko. Ein 

Mengenabweichungsrisiko besteht weiterhin nicht, da die Vergütung auf der tatsächlichen 

Stromerzeugung basiert. Ein Preisabweichungsrisiko tritt jedoch auf, da die Abrechnung 

über die Referenzperiode aggregiert wird. Dadurch können Abweichungen zwischen den tat-

sächlichen Vermarktungserlösen und der für die Förderung relevanten Referenzgröße 

(bspw. Referenzmarktwert) entstehen. Gleichzeitig entstehen nur begrenzte Anreize für die 

Anlagenauslegung. Durch die Aggregation über eine längere Referenzperiode entsteht ein 

impliziter Vergleich mit dem technologiespezifischen Marktwert, wodurch Anreize gesetzt 

werden, einen überdurchschnittlichen Marktwert zu erzielen, dies bringt somit einen Anla-

genauslegungsanreiz mit sich. 

Das Instrument stellt eine stringente Weiterentwicklung des bestehenden Fördermechanis-

mus dar und erfordert nur begrenzte Anpassungen im Vergleich zum Status quo. Die Kom-

plexität bleibt damit überschaubar. Die damit verbundenen Risiken sind beherrschbar und 

wirken sich nicht einschränkend auf die Akteursvielfalt aus. 

4.4.3 Produktionsunabhängiger CfD als Capability-based CfD 

Folgende Einordnung ergibt sich für den produktionsunabhängigen Capability-based CfD: 

Bei der Effizienz im Betrieb bestehen keine förderbedingten Verzerrungen beim Anlagenein-

satz, da Zahlung und Rückzahlung nicht an die tatsächliche Stromerzeugung der realen An-

lage gekoppelt sind, sondern an das Produktionspotenzial einer vordefinierten Referenzan-

lage. Marktpreissignale werden damit im Betrieb nicht durch den Fördermechanismus über-

lagert. Dies stellt den zentralen Vorteil produktionsunabhängiger CfDs dar. 

Bei der Effizienz der Investition stehen diesem Vorteil jedoch wesentliche Nachteile gegen-

über. Insbesondere treten Abweichungsrisiken auf, da die Vergütung nicht auf der jeweiligen 
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realen Anlage basiert, sondern auf einer vordefinierten Referenzanlage bzw. Referenzanla-

gen. Dabei bestehen sowohl Mengenabweichungsrisiken als auch Preisabweichungsrisiken. 

Mengenabweichungsrisiken entstehen, wenn die tatsächliche Stromerzeugung von dem un-

terstellten Produktionspotenzial der Referenzanlage abweicht. Preisabweichungsrisiken ent-

stehen, wenn der Marktwert der realen Anlage vom Marktwert der Referenzanlage abweicht. 

Der Vergleich mit einem Benchmark in Form der Referenzanlage setzt Anreize für die Anla-

genauslegung. Dabei besteht jedoch ein Trade-off. Je breiter der Benchmark gefasst ist, bei-

spielsweise in Form eines technologiespezifischen Referenzmarktwerts, desto höher sind 

sowohl die Abweichungsrisiken als auch die Anreize zur Anlagenauslegung. Je enger der 

                                     „                  “                                       

len sowohl die Abweichungsrisiken als auch die Anreize zur Anlagenauslegung aus. 

Die Komplexität des Instruments ist hoch, da sowohl die Definition der Referenzanlage als 

auch die Bestimmung des Referenzpotenzials zentrale und anspruchsvolle Elemente des 

Fördermechanismus darstellen. Dies wirkt sich aller Voraussicht nach auch auf die Akteurs-

vielfalt aus, da die hohe Komplexität und die damit verbundenen Abweichungsrisiken die 

Teilnahme insbesondere kleinerer Marktakteure erschweren können. 

4.4.4 Produktionsunabhängiger CfD als Financial CfD 

Die Bewertung des produktionsunabhängigen Financial CfD entspricht in weiten Teilen der-

jenigen des Capability-based CfD. Der wesentliche Unterschied liegt in der Ausgleichslogik 

und der damit verbundenen Erlösabsicherung. 

               C                               x                       €/                

zahlt er die anhand einer Referenzanlage ermittelten Erlöse an den Staat zurück. Die tat-

sächlichen Markterlöse der konkreten Anlage verbleiben beim Betreiber. Liegen die realen 

Erlöse oberhalb der Referenzerlöse, entstehen zusätzliche Erlöse für den Betreiber. Liegen 

sie darunter, entstehen Mindererlöse. Damit wird die Erlössicherheit grundsätzlich erhöht, 

zugleich verbleibt jedoch ein Abweichungsrisiko zwischen realer Anlage und Referenzan-

lage. Das Wetterrisiko kann durch diese Ausgestaltung teilweise reduziert werden, da die 

Rückzahlung nicht auf der tatsächlichen Erzeugung der einzelnen Anlage basiert. 

Auch beim Financial CfD verbleiben jedoch die zentralen Nachteile produktionsunabhängi-

ger Modelle, insbesondere die Abhängigkeit von einem Referenzmodell und die damit ver-

bundene hohe Komplexität, die sich ebenfalls negativ auf die Akteursvielfalt auswirkt. 

4.5 Zusammenfassung der Bewertung 

Die Bewertung der vier Finanzierungsalternativen zeigt einen klaren Trade-off zwischen 

Marktverzerrungen bei produktionsabhängigen CfDs und Abweichungsrisiken bei produkti-

onsunabhängigen CfDs. Produktionsabhängige CfDs sind dabei insbesondere im Hinblick 

auf Umsetzbarkeit und Akteursvielfalt vorteilhaft, während produktionsunabhängige CfDs 

Vorteile bei der Vermeidung von Marktverzerrungen aufweisen. Die folgende Tabelle fasst 

die zentralen Bewertungsergebnisse zusammen. 
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Kriterium 

 

Unterpunkt 

 

Produktionsab-

hängiger CfD 

(1/4h) 

 

Produktions-

abhängiger 

CfD (jährlich) 

 

Produktionsunabhän-

giger CfD 

Capability- 

based 

Financial 

 

Effizienz 

im Betrieb 

 

  

Negative DA-

Preise 
adressiert durch § 51 EEG Nicht vorhanden 

 

ID-Verzerrung Vorhanden Nicht vorhanden 

 

Vermeidung 

von Rückzah-

lung bei positi-

ven DA-Preisen 

Nicht vorhanden Vorhanden Nicht vorhanden 

 

Effizienz 

bei der In-

vestition 

 

 

 

 

Mengenrisiko 

negative Preise 

 

adressiert durch § 51 EEG, aber 

Barwertverlust und längere Förder-

dauer 

kein Mengenrisiko 

 

Mengenrisiko 

Wetterrisiko 
Gering bei PV, höher bei Wind 

(durch REM reduziert) 

teilweise 

adressiert  

durch zu-

sätzliche  

Kapazi-

tätskom-

ponente 

 

Abweichungsri-

siko Menge 
Nicht vorhanden (Erzeugung der re-

alen Anlage) 

Vorhanden (Abweichung 

zur Erzeugung der Refe-

renzanlage) 

 

Abweichungsri-

siko Preis 

 

Nicht vorhanden 

 

Vorhanden 

(Referenz-

marktwert) 

 

Vorhanden (Referenzan-

lage) 

 

 

Anreiz Anlagen-

auslegung 

 

keine Durch technologiespezifischen Referenz-

marktwert 

 

Umsetz-

barkeit 

 
Geringe Umstellung, nahe am Sta-

tus quo 

Hohe Komplexität durch 

Definition der Referenz-

anlage 

 

Akteurs-

vielfalt 

 
Geringe Risiken und geringe Kom-

plexität 

Hohe Komplexität und 

hohe Erlösrisiken 

Tabelle 4: Zusammenfassung der bewerteten Finanzierungsinstrumente 
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5 Handlungsempfehlung zur Ausgestaltung des Förderrahmens 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, aus der Bewertung der Finanzierungsinstrumente eine kon-

krete Empfehlung für die zukünftige Ausgestaltung des Förderrahmens abzuleiten. 

• Empfohlen wird ein produktionsabhängiger CfD mit jährlicher Referenzperiode. 

Diese CfD-Ausgestaltung verbindet eine hohe Anschlussfähigkeit an das beste-

hende EEG-System mit geringen Erlösrisiken, guter Umsetzbarkeit und dem Erhalt 

von Akteursvielfalt. Die jährliche Referenzperiode setzt begrenzte, aber sinnvolle 

Anreize für eine stärker systemdienliche Anlagenauslegung. 

• Auf die Einführung eines Marktwertkorridors sollte verzichtet werden, da die damit 

verbundenen zusätzlichen Erlösrisiken nicht im Verhältnis zu den begrenzten An-

reiz- und Kostendämpfungswirkungen stehen.  

• Verbleibende Schwächen des CfD-Systems sollten durch gezielte ergänzende In-

strumente adressiert werden. Dazu zählen eine Weiterentwicklung des § 51 EEG mit 

zeitnaher Kompensation, ein Instrument zur Reduktion von Intraday-Verzerrungen 

sowie eine Mindestvergütung zur Vermeidung von Einsatzfehlanreizen bei CfD-

Rückzahlungen.  

• Ergänzend sollten Anreize zur Anlagenauslegung gestärkt werden, etwa durch eine 

Begrenzung der Anlagenkapazität im Verhältnis zum Netzanschluss.  

• Zur Absicherung exogener Kostensteigerungsrisiken wird zudem eine technologie-

spezifische Kostenindexierung empfohlen. 

• Zur Stärkung der marktlichen Integration sollten serielle oder parallele Kombinati-

onsmodelle von CfD und PPA vorgesehen werden.  

Die Ausgestaltung eines zukünftigen Förderrahmens für erneuerbare Energien erfordert die 

Festlegung zentraler Gestaltungsparameter, die die Wirkungsweise der Förderung und die 

Anreizstrukturen für Investition und Betrieb bestimmen. Im Fokus stehen dabei insbesondere 

die Abwägung zwischen produktionsabhängigen und produktionsunabhängigen CfD, die 

Ausgestaltung der Referenzperiode, die mögliche Einführung eines Marktwertkorridors, die 

Indexierung des anzulegenden Werts sowie die Ausgestaltung der Wechselbeziehungen 

zwischen CfD und PPAs. Die folgenden Abschnitte konkretisieren diese Gestaltungsdimensi-

onen und leiten daraus eine konsistente Ausgestaltung des Förderrahmens ab. 

5.1 Kopplung der Förderung an die Stromerzeugung 

Die zentrale Abwägung zwischen einem produktionsabhängigen oder einem produktionsun-

abhängigen CfD erfolgt entlang eines grundlegenden Zielkonflikts: Während produktionsab-

hängige CfDs die Förderung direkt an die Stromerzeugung der EE-Anlage koppeln, aber zu 

Marktverzerrungen im Betrieb führen können, vermeiden produktionsunabhängige CfDs 

diese Verzerrungen weitgehend, erzeugen jedoch potenziell starke Abweichungsrisiken zwi-

schen realer Anlage und Referenzanlage, was zu Risiken für die Marktakteure führt. 
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5.1.1 Analyse der Marktverzerrung bei produktionsabhängigen CfD 

Unter einem produktionsabhängigen CfD treten Marktverzerrungen im Anlageneinsatz insbe-

sondere in drei Konstellationen auf.  

• Erstens bei negativen Day-Ahead-                €/                             

eine produktionsabhängige Förderung Anreize zur Einspeisung setzen, wenn die 

Förderzahlung das negative Day-Ahead-Preissignal wirtschaftlich überlagert.  

• Zweitens bei positiven Day-Ahead-Preisen, wenn Rückzahlungen, also Abschöpfun-

gen aus dem CfD, den Markterlös punktuell übersteigen (DA + Marktprämie < 0 

€/                                                                                

sung zu reduzieren.  

• Drittens bei positiven Day-Ahead-Preisen und gleichzeitig negativen Intraday-Prei-

        >   €/               €/                                     -Anlagen 

weiter einspeisen, obwohl das kurzfristige Intraday-Preissignal eine Abregelung an-

reizen würde, da die produktionsabhängige Förderung an den positiven Day-Ahead-

Preis anknüpft.  

Zur Einordnung der Relevanz dieser Marktverzerrungen wurden historische Markt- und 

Preisdaten für die deutsche Strompreiszone ausgewertet. Für negative Day-Ahead-Preise 

zeigt sich, dass die Zahl entsprechender Stunden in den vergangenen Jahren deutlich ange-

stiegen ist und gleichzeitig ein wachsender Anteil der EE-Produktion in diese Zeiträume fällt. 

Im Zeitraum 2021 bis 2025 liegt dieser Anteil bei bis zu rund 10 % für Onshore-Wind und bis 

zu rund 25 % für Photovoltaik, mit steigender Tendenz. Treiber sind insbesondere der zu-

nehmende Anteil fluktuierender Erzeugung und begrenzte Flexibilitäten. Mit weiterem Aus-

bau erneuerbarer Energien ist zunächst von einem weiteren Anstieg negativer Preise auszu-

gehen, bevor zusätzliche Flexibilitäten und Speicher perspektivisch dämpfend wirken kön-

nen (siehe Abbildung 25). 

Für die Analyse der Intraday-Verzerrungen wurde die Verteilung der historischen Handelsvo-

lumina nach Preiskombinationen zwischen Day-Ahead- und Intraday-Markt untersucht. Den 

größten Anteil am Intraday-Handel stellen weiterhin Stunden dar, in denen sowohl Day-

Ahead- als auch Intraday-Preise positiv sind. Die hier kritische Konstellation DA > 0 & ID < 0 

macht demgegenüber bislang einen vergleichsweise kleinen Anteil aus (unter 4 % des Han-

delsvolumens), zeigt jedoch eine steigende Tendenz. Bezogen auf die Erzeugung entfallen 

im Zeitraum 2021 bis 2025 bis zu rund 4 % der Windproduktion und bis zu rund 6 % der PV-

Produktion auf diese Stunden (siehe Abbildung 26). 

Die systematische Verzerrung durch potenzielle Vermeidung von CfD-Rückzahlungen, die 

bei positiven Day-Ahead-Preisen eine Abregelung auslösen können, ist in Jahren mit durch-

schnittlichen Strompreisen und Marktwerten von geringerer Bedeutung und betrifft typischer-

weise bis zu rund 6 % der Produktion bei Wind und Photovoltaik. In Hochpreisphasen kann 

diese Verzerrung jedoch deutlich an Relevanz gewinnen und sollte daher in einem CfD-Sys-

tem adressiert werden. Für das Jahr 2022, das durch außergewöhnlich hohe Strompreise 

und Marktwerte geprägt war, zeigt die Analyse, dass der Anteil bei (bei perfekter Voraus-

schau) bis zu rund 14 % für Onshore-Wind und bis zu rund 28 % für Photovoltaik gelegen 

hätte. Diese Konstellation ist damit insbesondere in Jahren mit hohen Marktpreisen von Be-

deutung. 



Schleswig-Holstein & Niedersachsen – Studie zur Ausgestaltung des zukünftigen Förderrahmens 

für Erneuerbare Energien 
 

 

  

 

 

29.05.2026 

 
 Seite 56 

  

 

 

  

Abbildung 25: Volumenanteil der verschiedenen Preiskombinationen am ID-Markt (Stunden-

produkte) 

 

Abbildung 26: Anteil Produktion (PV, Onshore-Wind) während Stunden von DA>0, ID<0; [%] 

5.1.2 Analyse des Abweichungsrisikos bei produktionsunabhängigen CfD 

Produktionsunabhängige CfDs vermeiden die zuvor ausgeführten Einsatzverzerrungen pro-

duktionsabhängiger CfDs weitgehend. Bei ihnen steht jedoch das Abweichungsrisiko zwi-

schen realer Anlage und Referenzmodell im Zentrum der Bewertung. Es entsteht dadurch, 

dass die Vergütung bzw. Abschöpfung nicht auf der tatsächlichen Einspeisung der EE-An-

lage basiert, sondern auf einer modellierten Referenzgröße. Je nach Ermittlungsmethodik 

weicht diese Referenzgröße von der realen Erzeugung mehr oder weniger ab, so dass im 

Ergebnis die realen Erlöse der Anlage von denen für die CfD-Abrechnung angenommenen 

Erlösen abweichen. Maßgeblich sind dabei sowohl Mengenabweichungen (Erzeugung) als 
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auch Preisabweichungen (Marktwert) zwischen realer Anlage und Referenz. In Summe kann 

dies ein potenziell erhebliches wirtschaftliches Risiko für die Marktakteure darstellen. 

Die Höhe der Abweichungen wird wesentlich durch die Ausgestaltung der Referenzanlage 

bestimmt. Ein technologiespezifischer Marktwert auf nationaler Ebene kann deutliche syste-

matische Abweichungen zwischen Referenz und realer Erzeugung verursachen. Eine stär-

kere Lokalisierung, etwa über Referenzwerte auf Basis von Nachbarschaftsanlagen oder 

           „                  “                                                           

Gleichzeitig bleiben auch bei lokalisierten Referenzmodellen projektindividuelle und standort-

spezifische Effekte relevant, die in synthetischen Referenzen nur begrenzt abgebildet wer-

den können. Dies betrifft etwa Parkwirkungsgrade, genehmigungsbedingte Abschaltungen 

aufgrund von Schall, Schatten, Fledermaus- oder Vogelschutz, Redispatch, Nichtverfügbar-

keiten oder Wartung. 

Zwischen den EE-Technologien bestehen deutliche Unterschiede im Ausmaß des Abwei-

chungsrisikos. Bei Onshore-Wind sind die Erträge stark durch standortspezifische Faktoren 

geprägt. Dazu zählen insbesondere regionale Unterschiede in der Windverfügbarkeit, deutli-

che Technologieunterschiede etwa bei Anlagentyp, Nabenhöhe und Leistungsdichte sowie 

komplexe zeitliche Muster ohne klar definierte Stunden- oder Tagesprofile. Hinzu kommen 

häufigere Wartungsfenster und vielfältige betriebliche Einschränkungen. Diese Faktoren füh-

ren zu einer hohen Streuung der Erträge und erschweren eine präzise Abbildung durch Re-

ferenzmodelle. 

Bei Photovoltaik sind demgegenüber deutlich geringere Abweichungen von einer syntheti-

schen Referenz zu erwarten. Die Ertragsunterschiede zwischen Standorten sind im Ver-

gleich zu Wind geringer und vor allem durch Nord-Süd-Gradienten sowie lokale Effekte wie 

Nebel oder kurzfristige Bewölkung geprägt. Technologieunterschiede, etwa zwischen Ost-

West- und Süd-Ausrichtung oder bei Trackern, sind vorhanden, jedoch vergleichsweise gut 

modellierungstechnisch abbildbar. Die Erzeugung folgt zudem einem klaren tageszeitlichen 

und saisonalen Muster, und Wartungs- sowie Betriebsbedingungen sind weniger komplex. 

Insgesamt führt dies zu einer deutlich geringeren Streuung der Erträge und damit zu einem 

geringeren Abweichungsrisiko im Vergleich zu Wind. 

5.1.3 Lösungsansätze zur Begrenzung von Marktverzerrungen  

Zur Begrenzung der identifizierten Marktverzerrungen in produktionsabhängigen CfD werden 

im Folgenden drei zielgerichtete Lösungsansätze diskutiert. Jeder Ansatz adressiert eine 

spezifische Verzerrung im Zusammenspiel von CfD-Förderung und Strommarkt. Dies ist in 

der darauffolgenden Abwägung zwischen produktionsabhängigen und produktionsunabhän-

gigen CfDs relevant. 

Erstens adressiert der bestehende Mechanismus des § 51 EEG die Verzerrung bei negati-

ven Day-Ahead-Preisen, da in diesen Stunden generell keine Vergütung für geförderte Anla-

gen erfolgt. Die nicht vergüteten Stunden werden derzeit gemäß § 51a EEG durch eine Ver-

längerung des Förderzeitraums kompensiert. Für PV-Anlagen gelten dabei Kompensations-

regelungen, die sich am solaren Einspeiseverhalten orientieren. Dadurch entstehen jedoch 

erhebliche Barwertverluste und es ergibt sich eine Verlängerung der Förderdauer. Als Wei-

terentwicklung kommt daher eine zeitnahe finanzielle Kompensation der nicht vergüteten § 
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51-Stunden in Betracht, etwa auf monatlicher oder jährlicher Basis. Dies würde die Barwert-

verluste reduzieren und somit die Finanzierbarkeit der Projekte verbessern, da die Kompen-

sation der entgangenen Erlöse nicht erst nach Ende der zwanzigjährigen EEG-Laufzeit und 

damit nach Ende der Finanzierung erfolgt, sondern durch eine zeitnahe Auszahlung finanzie-

rungsrelevant wird. Dies dürfte die Finanzierungskosten senken, da das Erlösrisiko von § 51 

EEG für Kapitalgeber besser bewertbar wird und mit deutlich weniger Unsicherheit behaftet 

ist. Gleichzeitig sind die konkrete Abwicklung, die rechtliche Ausgestaltung und die monetä-

ren Auswirkungen einer solchen zeitnahen §51-Kompensation noch genauer zu prüfen. 

Zweitens kann durch einen produktionsabhängigen CfD bei positiven Day-Ahead-Preisen 

und negativen Intraday-Preisen eine Intraday-Verzerrung entstehen. In dieser Konstellation 

produzieren Anlagen, die im Day-Ahead-Markt bezuschlagt wurden, trotz negativer Intraday-

Preise weiter, da sie bei einer Abregelung ihre produktionsabhängige Förderung aus dem 

CfD verlieren würden. Dies wurde bereits näher ausgeführt. Ein möglicher Lösungsansatz 

zur Vermeidung dieser Verzerrung im Intraday-Markt besteht darin, in diesen Fällen trotz un-

tertägiger Abregelung der Anlage eine Zahlung der CfD-Vergütung vorzusehen. Diese Son-

derregelung würde voraussetzen, dass die Anlage im Day-Ahead-Markt zu einem positiven 

Preis bezuschlagt wurde, die Abregelung anschließend untertägig erfolgt und auf negative 

Intraday-Preise zurückzuführen ist. Damit ließen sich Anlagen auch unter einem produkti-

onsabhängigen CfD zu einem preisabhängigen Einsatz im Intraday-Markt anreizen. Die An-

wendung sollte auf einen Teil des EE-Portfolios begrenzt werden, der als ausreichend groß 

eingeschätzt wird, um im Intraday-Markt preiswirksam zu sein. Die konkrete Berechnungs-

methode der zu vergütenden Mengen ist noch festzulegen. Eine möglichst genaue Bestim-

mung kann analog zu bestehenden Redispatch-Verfahren über die Ausfallarbeit je Viertel-

stunde erfolgen, ist jedoch mit entsprechendem Umsetzungsaufwand verbunden. Alternativ 

sind vereinfachte Ansätze denkbar, etwa auf Basis technologiespezifischer Referenzwerte 

oder von Referenzanlagen. Diese Verfahren sind weniger aufwendig, gehen jedoch mit ge-

ringerer Genauigkeit einher. Die zielgerichtete Ausgestaltung eines solchen Kompensations-

anspruchs ist damit von geeigneten Transparenz- und Nachweispflichten abhängig. Diese 

können die Gefahr missbräuchlicher Inanspruchnahme reduzieren, erhöhen jedoch zugleich 

den Umsetzungsaufwand. Vor einer Einführung wäre der Mechanismus daher genauer aus-

zugestalten und mit Marktakteuren zu erörtern. 

Drittens können bei positiven Day-Ahead-Preisen und gleichzeitig fälligen Rückzahlungen 

aus dem CfD heraus Fehlanreize im Anlageneinsatz entstehen (Reduktion der Einspeisung 

zur Vermeidung einer Abschöpfung). Ein möglicher Lösungsansatz hierfür ist eine dynami-

sche Rückzahlungsregelung mit einem Mindesterlös. Dabei wird die Rückzahlung in Stun-

den mit niedrigen positiven Day-Ahead-Preisen auf einen Mindestabrechnungspreis be-

grenzt. Dieser orientiert sich an den kurzfristigen Grenzbetriebskosten, insbesondere den Di-

rektvermarktungskosten zuzüglich einer geringen Marge. Auf diese Weise wird verhindert, 

dass die CfD-Rückzahlung den aktuellen Markterlös übersteigt und dadurch ein Anreiz ent-

steht, die Einspeisung zur Vermeidung der Abschöpfung zu reduzieren. Hierdurch wird der 

Abregelungsanreiz in diesem Fall effektiv verhindert, gleichzeitig sinkt die gesamte Rückzah-

lung an den Staat aufgrund der gewährten Mindesterlöse. 

Ein solcher Mindesterlös-Mechanismus kann jedoch potenziell unerwünschte Auswirkungen 

auf den Einsatz von Grünstromspeichern im Rahmen von Co-Location-Projekten haben, bei 

denen EE-Anlagen und Batteriespeicher an einem gemeinsamen Netzverknüpfungspunkt 
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betrieben werden. Diese Rückwirkung ist in der Literatur und der energiepolitischen Debatte 

bislang nur begrenzt adressiert worden. 

Durch die Anpassung der für die EE-Anlage relevanten CfD-Rückzahlungslogik im Rahmen 

eines Mindesterlöses werden die für den angeschlossenen Speicher maßgeblichen Preisun-

terschiede (Spreads) in Abschöpfungszeiträumen systematisch reduziert. Dadurch verrin-

gern sich die Arbitragemöglichkeiten und damit die Erlöspotenziale solcher Speicher, die 

Strom aus EE-Anlagen zwischenspeichern und zu einem späteren Zeitpunkt preisoptimiert 

einspeisen. Der Effekt nimmt mit steigender Höhe der Abschöpfung zu und ist somit insbe-

sondere in Hochpreisjahren von Bedeutung. 

Zur Begrenzung dieser Effekte auf Speicher könnte eine optionale Ausnahme (Opt-out) oder 

eine gezielte Anpassung des Mindesterlös-Mechanismus für Co-Location-Speicherlösungen 

vorgesehen werden. Die konkrete Ausgestaltung ist dabei im Hinblick auf Umsetzbarkeit, 

Abgrenzbarkeit und mögliche Fehlanreize weiter zu prüfen.  

5.1.4 Handlungsempfehlungen 

Auf Basis der vorangegangenen Abwägung ist im Rahmen des vorliegenden Gutachtens ein 

produktionsabhängiger CfD zu empfehlen. Zwar bestehen im Vergleich zu produktionsunab-

hängigen CfDs die beschriebenen Marktverzerrungen, diese sind jedoch einerseits derzeit 

begrenzt und können andererseits durch gezielte Weiterentwicklungen und Ergänzungen 

wirksam reduziert werden, insbesondere durch eine Anpassung des § 51 EEG, einen Me-

chanismus zur Begrenzung von Intraday-Verzerrungen sowie eine dynamische Rückzah-

lungsbegrenzung. Der wesentliche Vorteil eines produktionsabhängigen CfDs besteht in der 

Vermeidung von systematischen Abweichungsrisiken zwischen realer Anlage und Referenz-

modell, sodass die Erlösrisiken im Vergleich zu produktionsunabhängigen CfD als deutlich 

geringer und besser kalkulierbar einzuschätzen sind.  

Aus der durchgeführten Abwägung zwischen produktionsabhängigen CfD (bei denen ge-

wisse Marktverzerrungen akzeptiert werden müssen) einerseits und produktionsunabhängi-

gen CfD (mit potenziell erheblichen Abweichungsrisiken bzgl. Mengen und Erlösen) anderer-

seits ergibt sich eine Empfehlung für die Umsetzung eines produktionsabhängigen CfDs. 

Auch hinsichtlich der Umsetzbarkeit ergeben sich Vorteile, da produktionsabhängige CfD 

eng an den bestehenden Fördermechanismus des EEG anknüpfen. Insgesamt führen die 

geringere Komplexität und im Vergleich geringere Finanzierungsrisiken bei gleichzeitig nied-

rigeren Erlösrisiken zu günstigeren Bedingungen für eine breite Beteiligung unterschiedlicher 

Marktakteure, sodass auch die Akteursvielfalt im Vergleich zu produktionsunabhängigen CfD 

besser gewahrt werden kann. 

Mittel- bis langfristig sollte der hier diskutierte Trade-off zwischen Marktverzerrung und Ab-

weichungsrisiko erneut bewertet werden. Entscheidend ist dabei, wie sich die Relevanz von 

Marktverzerrungen mit steigendem EE-Anteil unter einem produktionsabhängigen CfD entwi-

ckelt und in welchem Maß Abweichungsrisiken in einem alternativen produktionsunabhängi-

gen CfD mit vertretbarer Komplexität reduziert werden können. Diese Diskussion sollte von 

einem Monitoring der Wirkung des empfohlenen produktionsabhängigen CfDs begleitet wer-

den. 
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5.2 Ausgestaltung der CfD-Referenzperiode 

Die Wahl der CfD-Referenzperiode ist eine zentrale Ausgestaltungsfrage, da sie maßgeblich 

die Anreizwirkungen für Investitionsentscheidungen sowie die Risikoverteilung für die Markt-

akteure beeinflusst. Im Kern besteht ein Trade-off zwischen Anreizen zur Anlagenauslegung 

und der Höhe der Erlösrisiken, die durch die Wahl der CfD-Referenzperiode beeinflusst wer-

den. 

5.2.1 Anreize zur Anlagenauslegung  

Die Anlagenauslegung beschreibt die technische Dimensionierung und Konfiguration von 

Wind- und Photovoltaik-Anlagen, beispielsweise hinsichtlich installierter Leistung, Überbau-

ung oder Speicherintegration. Der Anlageneinsatz umfasst hingegen das markt- und netzori-

entierte Betriebsverhalten der Anlagen, etwa die Einspeisung, Abregelung oder Vermarktung 

des erzeugten Stroms (siehe Kapitel 5.1.1). 

Bei kurzen CfD-Referenzperioden (z. B. viertelstündlich) bestehen keine Anreize zur Anla-

genauslegung, da jede erzeugte MWh unabhängig von der Marktpreisstruktur jenseits der 

Viertelstunde vergütet wird und somit die zeitliche Erzeugungsstruktur keine Rolle für die Er-

löse spielt – es erfolgt eine reine Mengenmaximierung unter dem CfD. 

Längere CfD-Referenzperioden (z. B. jährlich) setzen demgegenüber Anreize zur Anlagen-

auslegung. Diese ergeben sich daraus, dass Anlagenbetreiber mit der Marktpreisstruktur 

konfrontiert werden und ihre Erlöse im Vergleich zum technologiespezifischen Jahresmarkt-

wert stehen. Dadurch entsteht ein Anreiz, Anlagen stärker auf einen hohen Profilwert auszu-

richten, also die Erzeugung relativ stärker in Hochpreisstunden zu verlagern – neben der 

Mengenmaximierung gibt es hierin auch einen Anreiz zur zeitlichen Optimierung der Produk-

tion. 

Weitere Anreize für die Auslegung von EE-Anlagen ergeben sich nicht nur aus dem Förder-

mechanismus selbst, sondern zunehmend auch aus anderen regulatorischen Rahmenbedin-

gungen. Im Zuge der laufenden Reform der Netzentgeltsystematik (AgNes) werden insbe-

sondere Baukostenzuschüsse, Kapazitätspreise sowie dynamische Einspeisenetzentgelte 

diskutiert, die potenziell auch Auswirkungen auf die Anlagenauslegung hätten. Letztere se-

hen einen variablen viertelstündlichen Preis auf Basis der Kosten des Engpassmanage-

ments (Redispatch) vor und setzen damit vor allem Anreize für einen netzdienlichen  Einsatz 

von Anlagen. Ergänzend sieht das geplante Netzanschlusspaket des Bundesministeriums 

der Wirtschaft und Energie (BMWE) unter anderem einen Redispatchvorbehalt in kapazitäts-

limitierten Netzgebieten vor, verbunden mit dem Wegfall der Redispatchvergütung für einen 

Zeitraum von 10 Jahren. Dies verlagert das Risiko von Abregelungen stärker auf die Anla-

genbetreiber und beeinflusst insbesondere die Standortwahl und bedingt auch die Anlagen-

auslegung. Für eine umfassendere Bewertung dieser regulatorischen Maßnahmen und ihrer 

Wechselwirkungen sind weitergehende Analysen erforderlich. 

Ergänzende Regelungen können somit zusätzlich zum CfD-System selbst Anreize für Stand-

ortwahl, Anlagenauslegung, Anlagenbetrieb, aber auch Überbauung und Speicherintegration 

setzen. Sie sind potenziell deutlich wirkmächtiger, aber auch mit zusätzlichen Kosten- und 

Erlösrisiken für Marktakteure verbunden. Insbesondere dynamische Netzentgelte und der 

aktuell diskutierte Redispatchvorbehalt führen zu Unsicherheiten, die von externen Faktoren 



Schleswig-Holstein & Niedersachsen – Studie zur Ausgestaltung des zukünftigen Förderrahmens 

für Erneuerbare Energien 
 

 

  

 

 

29.05.2026 

 
 Seite 61 

  

 

 

wie Netzausbau, regionaler Auslastung und Systementwicklung abhängen und damit für In-

vestoren nur begrenzt kalkulierbar sind. Einhergehend mit den schwer kalkulierbaren Investi-

tionsrisiken werden sich die Kapitalkosten erhöhen, was den weiteren Ausbau erneuerbarer 

Energien voraussichtlich negativ beeinflussen wird. Vor diesem Hintergrund ist eine konsis-

tente Ausgestaltung der regulatorischen Rahmenbedingungen dringend erforderlich. Ziel 

sollte es sein, gezielt Anreize für einen systemdienlichen Ausbau zu setzen, ohne zusätzli-

che, nur schwer kalkulierbare Erlösrisiken zu schaffen. 

5.2.2 Lösungsansätze zur Stärkung der Anreize zur Anlagenauslegung 

Die Abwägung zeigt, dass die bestehenden Anreize zur Anlagenauslegung aus einem CfD-

System selbst insgesamt begrenzt sind und durch die Wahl der Referenzperiode allein nur 

eingeschränkt beeinflusst werden können. Das aktuelle EEG-System setzt primär Anreize 

zur Maximierung der Erzeugung, während Kapazitätsfaktor und Erzeugungsprofil nur unzu-

reichend berücksichtigt werden. Vor diesem Hintergrund werden ergänzende Ansätze disku-

tiert, die gezielt auf eine effizientere Auslegung von EE-Anlagen unter Systemsicht abzielen. 

Ein Vorschlag ist die Begrenzung der Einspeisekapazität je Anlage, um eine Überbauung 

anzureizen, die Netzanschlusskapazitäten effizienter ausnutzt. Eine solche Begrenzung 

kann beispielsweise über eine Deckelung der verfügbaren Einspeiseleistung relativ zur in-

stallierten Leistung (beispielsweise 90% der Nennleistung) und einer Begrenzung der Leis-

tungsdichte bei Windenergieanlagen (Leistung der WEA/Rotorfläche, beispielsweise 

250 W/m²) erfolgen. Strommengen oberhalb dieser Grenze würden nicht gefördert und nicht 

in das öffentliche Netz eingespeist, jedoch hinter dem Netzverknüpfungspunkt genutzt wer-

den. Die Wirkung einer solchen ergänzenden Regelung liegt in einer stärkeren Ausrichtung 

auf eine systemeffiziente Anlagenauslegung und Stromerzeugung. Anlagen würden verstärkt 

auf höhere Kapazitätsfaktoren und eine bessere Nutzung des Windertrags auch zu Zeiten 

mit niedrigeren Windgeschwindigkeiten ausgelegt, etwa durch größere Rotoren bei Wind-

energieanlagen oder eine geringere spezifische Leistungsdichte. Zusätzlich zu Anreizen für 

die Anlagenauslegung sollten im zukünftigen EEG auch Anreize für ein effizientes Parklay-

out gesetzt werden. Dadurch können Verschattungseffekte besser berücksichtigt und eine 

Überkompensation vermieden werden. Ziel ist eine Auslegung, die höhere Volllaststunden 

und damit eine effizientere Nutzung des Standorts ermöglicht. 

Dieser Ansatz ist grundsätzlich auch auf Photovoltaik übertragbar, etwa durch einen Anreiz 

zur stärkeren Überbauung der Generatorleistung im Verhältnis zur Wechselrichterleistung 

(AC/DC-Verhältnis, also dem Verhältnis von Wechselstrom- zu Gleichstromleistung) sowie 

durch die Kombination mit Speichern. 

Grundsätzlich lassen sich die skizzierten Auslegungsanreize mit verschiedenen CfD-Ausge-

staltungen kombinieren. Die konkrete Ausgestaltung sowie mögliche Wechselwirkungen mit 

anderen regulatorischen Instrumenten sind noch näher zu prüfen. 

5.2.3 Handlungsempfehlung 

Vor dem Hintergrund des beschriebenen Trade-offs zwischen höherem Erlösrisiko bei einer 

längeren CfD-Referenzperiode einerseits und verbesserten Anreizen zur Anlagenauslegung 

andererseits wird empfohlen, eine jährliche (d.h. lange) CfD-Referenzperiode zu wählen. Sie 

schafft, trotz begrenzter Auswirkung, gewisse zielgerichtete Anreize zur systemorientierten 
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Anlagenauslegung und zum Anlageneinsatz. Weiterhin ist sie anschlussfähig an den beste-

henden Fördermechanismus auf Basis des Jahresmarktwerts.  

Kurze Referenzperioden (viertelstundenscharf) reduzieren zwar Erlösrisiken aus der Preis-

Mengenstruktur weiter, setzen jedoch im Gegensatz zu längeren CfD-Perioden gar keine 

Anreize zur systemdienlichen Anlagenauslegung. Eine Umstellung auf viertelstündliche CfD-

Referenzperiode wäre daher nur dann sinnvoll zu empfehlen, wenn diese Anreize zur Anla-

genauslegung durch andere Instrumente verlässlich und ausreichend gesetzt werden. 

Mittel- bis langfristig ist zu prüfen, ob und in welchem Umfang zusätzliche Anreize zur sys-

temdienlichen Anlagenauslegung erforderlich sind. Dabei ist insbesondere das Zusammen-

spiel mit anderen regulatorischen Maßnahmen zu berücksichtigen, etwa im Rahmen der 

Netzentgeltsystematik und des Netzanschlusspakets. Entscheidend ist, dass die Instrumente 

konsistent ausgestaltet sind und dadurch keine zusätzlichen und schwer kalkulierbaren Er-

lösrisiken entstehen. 

Gleichzeitig ist zu beachten, dass die derzeit diskutierten regulatorischen Änderungen mit 

erhöhten Kosten- und Erlösrisiken verbunden sein können. Eine Ausweitung der Anreize zur 

Anlagenauslegung sollte daher so erfolgen, dass Investitionssicherheit und Ausbauziele 

nicht gefährdet werden. Bei der Festlegung der spezifischen Leistung von Windenergieanla-

gen ist zu berücksichtigen, dass geringere Leistungsdichten den Flächenbedarf erhöhen 

können, wenn dieselben Ausbauziele in installierter Leistung erreicht werden sollen. Der zu-

sätzliche Flächenbedarf gegenüber einer Entwicklung ohne entsprechende Vorgaben dürfte 

jedoch begrenzt sein, da sich bei aktuellen Anlagentypen bereits ein Trend zu geringeren 

Leistungsdichten abzeichnet. 

5.3 Ausgestaltung eines Marktwertkorridors 

Die Einführung eines Marktwertkorridors wird nachfolgend im Hinblick auf seine Auswirkun-

gen auf Anreize, Risikoverteilung sowie potenzielle zusätzliche Erlösmöglichkeiten bewertet. 

Ein symmetrischer Marktwertkorridor definiert im Rahmen eines CfDs einen Preisbereich um 

den anzulegenden Wert, innerhalb dessen Marktpreise erlöswirksam werden, während 

Preisniveaus außerhalb des Korridors nach oben und unten begrenzt sind. Dadurch entsteht 

eine begrenzte Exposition gegenüber Marktpreisen. Betreiber können in Hochpreisphasen 

nur eingeschränkt von höheren Erlösen profitieren und sind gleichzeitig in Niedrigpreispha-

sen weniger abgesichert. Damit steigt die Unsicherheit über die tatsächlich erzielbaren Er-

löse, was sich in höheren Erlösrisiken und tendenziell auch in höheren Kapitalkosten nieder-

schlägt. Ein asymmetrischer Marktwertkorridor wirkt demgegenüber nur oberhalb des anzu-

legenden Werts. Nach unten bleibt die Absicherung auf den anzulegenden Wert erhalten, 

während Betreiber innerhalb des Korridors an höheren Marktwerten beteiligt werden und 

Mehrerlöse oberhalb des Korridors abgeschöpft werden. Dadurch entstehen zusätzliche Er-

lösmöglichkeiten, ohne die Absicherung bei niedrigen Marktwerten entsprechend zu reduzie-

ren.   

Im Hinblick auf Anlagenauslegung sowie die Nutzung von PPAs und Terminmarkt-Hedging 

ist die Breite des Korridors entscheidend. Ein enger Korridor lässt nur geringe zusätzliche 

Marktpreissignale zu und setzt entsprechend kaum zusätzliche Anreize. Ein breiter Korridor 

erhöht zwar die Marktexponierung und kann damit Anreize zur Absicherung sowie zur stär-

keren Ausrichtung auf Marktpreise setzen, geht jedoch gleichzeitig mit höheren Erlösrisiken 
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einher. Mit zunehmender Breite des Korridors können zudem beihilferechtliche Fragen hin-

sichtlich der Angemessenheit der Förderung (Pflicht zur Abschöpfung bei höheren Marktwer-

ten) aufgeworfen werden. 

Hinsichtlich exogener Kostenrisiken in der Planungs-, Bau- und Betriebsphase ergibt sich 

ebenfalls nur eine begrenzte Wirkung aus dem Korridor, da die zusätzlichen Erlöspotenziale 

aus dem Korridor unsicher sind. Werden sie dennoch mit einem gewissen Wert erwartet, so 

ist davon auszugehen, dass zusätzliche Erlöspotenziale innerhalb des Korridors bereits im 

Gebot für den anzulegenden Wert berücksichtigt und eingepreist werden. Ein gezielter 

Schutz gegenüber exogenen Kostenrisiken entsteht somit durch die Einführung eines Korri-

dors nicht, da Zusatzerlöse daraus unsicher sind und auch nicht notwendigerweise mit der 

Kostenentwicklung der EE-Projekte korrespondieren. 

Insgesamt stehen die zusätzlichen Risiken eines Marktwertkorridors daher nicht im Verhält-

nis zu den daraus resultierenden Anreizen und Vorteilen. Diese bleiben begrenzt und kön-

nen durch gezieltere Instrumente effizienter adressiert werden. 

5.4 Kostenindexierung des anzulegenden Wertes 

Eine Kostenindexierung zielt grundsätzlich darauf ab, exogene Kostenrisiken über die ver-

schiedenen Projektphasen hinweg in der Vergütung zu adressieren und damit die Investiti-

onsbedingungen zu stabilisieren. Relevante Risiken entstehen insbesondere in der Entwick-

lungs- und Bauphase bis zur Inbetriebnahme sowie danach in der Betriebsphase.  

Die Notwendigkeit einer Indexierung unterscheidet sich dabei deutlich nach Technologie. Bei 

Offshore-Windprojekten sind die Vorlaufzeiten zwischen EEG-Zuschlag und Inbetriebnahme 

mit mehreren Jahren vergleichsweise lang. In dieser Zeit bestehen erhebliche Unsicherhei-

ten hinsichtlich der Entwicklung von Investitionskosten, etwa durch Preisentwicklungen bei 

Rohstoffen, Turbinen, Fundamenten oder Finanzierungskosten. Eine Indexierung kann hier 

einen wesentlichen Beitrag zur Reduktion von CAPEX-Risiken leisten und damit die Reali-

sierungswahrscheinlichkeit der Projekte erhöhen. In der Betriebsphase können zudem ver-

bleibende OPEX-Risiken über die Laufzeit teilweise abgefedert werden (frontier economics, 

2026). 

Bei Onshore-Wind und Photovoltaik sind die Vorlaufzeiten deutlich kürzer, wodurch die Rele-

vanz von CAPEX-bezogenen Kostensteigerungen geringer ist. Eine umfassende Indexie-

rung erscheint daher weniger zwingend. Gleichwohl bestehen auch in der Betriebsphase re-

levante Kostenrisiken, da der Betrieb heute üblicherweise Zeiträume von 20 bis 30 Jahren 

umfasst, die erhebliche Kostensteigerungsrisiken beinhalten. Auch Direktvermarktungskos-

ten können mit steigenden Marktpreisniveaus deutlich zunehmen, da sie eng mit den absolu-

ten Strompreisen und Vermarktungsvolumina verknüpft sind. Damit entsteht ein exogenes 

Kostenrisiko, das bei hohen Preisniveaus an Bedeutung gewinnt und bei der Ausgestaltung 

von Indexierungsmechanismen berücksichtigt werden sollte. 

Vor diesem Hintergrund wird empfohlen, eine Absicherung gegen exogene Kostenrisiken im 

CfD-Mechanismus explizit vorzusehen, beispielsweise eine Indexierung des anzulegenden 

Wertes. Die Indexierung sollte auf klar abgrenzbare Kostenbestandteile beschränkt sein 

oder nur anteilig auf den anzulegenden Wert angewendet werden und technologiespezifisch 



Schleswig-Holstein & Niedersachsen – Studie zur Ausgestaltung des zukünftigen Förderrahmens 

für Erneuerbare Energien 
 

 

  

 

 

29.05.2026 

 
 Seite 64 

  

 

 

erfolgen.  Eine allgemeine Inflationsindexierung kann zwar einen Teil der Kostenrisiken ad-

ressieren, reicht jedoch voraussichtlich nicht aus, um die technologiespezifischen Kostenent-

wicklungen vollständig abzubilden. 

5.5 Ausgestaltung des Zusammenspiels von CfD und PPAs 

Im bisherigen Modell der einseitigen EEG-Marktprämie sind Zusatzerlöse oberhalb des an-

zulegenden Werts möglich, in einem CfD werden diese Zusatzerlöse abgeschöpft. Ein CfD 

                                    „          “                                    en Ge-

botspreis und reduziert Risikoaufschläge für nicht abgesicherte Erlöse und stärkt die Reali-

sierungswahrscheinlichkeit einmal bezuschlagter Projekte. Durch die CfD-Logik sinkt jedoch 

auch der Bedarf, zusätzliche Erlösstabilität über bilaterale PPAs zu erzielen, was die Attrakti-

vität solcher Optionen neben dem CfD grundsätzlich begrenzt. Gleichzeitig widerspricht eine 

CfD-Logik mit Abschöpfung von Mehrerlösen der Idee einer Preisabsicherung im Rahmen 

eines PPAs oberhalb des anzulegenden Werts.  

Die Ausgestaltung von Wechseloptionen zwischen der regulierten CfD-Förderung und bilate-

ralen PPAs bewegt sich damit im Spannungsfeld zwischen Ermöglichung marktlicher In-

tegration von erneuerbaren Energien über PPAs einerseits und der Begrenzung von Miss-

bra                            „             “                                         

fung im CfD durch einen Wechsel in PPAs andererseits.  

Vor diesem Hintergrund sind im Referentenentwurf zum EEG 2027 nur sehr eingeschränkte 

Wechseloptionen zwischen CfD-Förderung und PPA-Vermarktung vorgesehen. Vorgeschla-

gen wird eine einmalige Ausstiegsoption aus dem CfD, bei der Betreiber zu einem definier-

ten Zeitpunkt (innerhalb der ersten 10 Betriebsjahre) vollständig in die PPA-Vermarktung im 

Rahmen der sonstigen Direktvermarktung wechseln können und damit nicht mehr unter die 

Abschöpfung fallen, jedoch auch nicht wieder zurück in den CfD wechseln können. Daneben 

ist ein Modell mit mehrfachen Wechselmöglichkeiten in die sonstige Direktvermarktung vor-

gesehen, bei dem jedoch auch nach einem Wechsel in die sonstige Direktvermarktung der 

CfD-Abschöpfungsmechanismus fortbesteht und die Abschöpfung weiterhin auf Basis des 

Referenzmarktwerts und nicht der projektspezifischen Erlöse erfolgt. Diese Variante birgt er-

hebliche Erlösrisiken, da in einem PPA Erlöse fixiert sind, während die Abschöpfung weiter-

hin auf Basis des schwankenden Referenzmarktwerts erfolgt. Unter diesen Rahmenbedin-

gungen erscheint der Abschluss von PPAs neben dem CfD als risikobehaftet und damit un-

attraktiv. 

Sofern das Ziel besteht, neben dem CfD auch PPAs mit einer Wechseloption in die sonstige 

Direktvermarktung zu ermöglichen, erscheint es daher sachgerecht, die Abschöpfung für 

PPAs an den tatsächlich realisierten Erlösen des PPAs auszurichten und die Abschöpfung 

nicht an den für den Erlös dann nicht mehr relevanten Marktwert zu knüpfen.  

Zusätzlich dazu erscheint das oben beschriebene einmalige Ausstiegsmodell aus dem CfD 

praktikabel und investitionsseitig anschlussfähig, da es klare und planbare Rahmenbedin-

gungen schafft. Dennoch besteht hier das Risiko, dass bei stark steigenden Marktwerten 

und damit attraktiven PPA-Preisen eine Vielzahl an Projekten das Förderinstrument verlas-

sen und keine Refinanzierungsbeiträge abgeführt werden können.  

Zur expliziten Förderung von PPAs sind Modelle zur strukturierten Kombination von CfDs 

und PPAs effektiver und sollten entsprechend berücksichtigt werden. Bei seriellen Modellen 
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erfolgt die Vermarktung zunächst über PPAs, bevor anschließend in die CfD-Förderung ge-

wechselt wird. Bei parallelen Modellen wird die Anlagenleistung aufgeteilt, sodass ein Teil 

über PPAs und ein anderer Teil über CfDs vermarktet wird. Diese Ansätze setzen direkter an 

den Anreizstrukturen an und können den PPA-Markt gezielter stärken als eine statische, ein-

malige Wechseloption. Entsprechende Modelle sind im Referentenentwurf zum EEG 2027 

bislang jedoch nicht vorgesehen. 

5.6 Zusammenfassung der Empfehlungen 

Die Abwägung zeigt, dass ein konsistenter Förderrahmen aus klar definierten Kernelemen-

ten sowie gezielten ergänzenden Instrumenten bestehen sollte, um die Zielerreichung si-

cherzustellen. 

Zentrales Element der Empfehlung ist die Einführung produktionsabhängiger CfDs mit einer 

jährlichen Referenzperiode. Diese Ausgestaltung bietet ein ausgewogenes Verhältnis aus 

begrenzten Marktverzerrungen, geringen Erlösrisiken, niedrigen Kapitalkosten, ausreichen-

der Akteursvielfalt und hoher Anschlussfähigkeit und Umsetzbarkeit. Auf die Einführung ei-

nes Marktwertkorridors sollte im CfD verzichtet werden, da die damit verbundenen zusätzli-

chen Erlösrisiken nicht im Verhältnis zu den begrenzten Anreiz- und Kostendämpfungswir-

kungen stehen; diese können besser direkt adressiert werden. 

Zur gezielten Weiterentwicklung des CfD-Systems sollten ergänzende Instrumente einge-

führt werden, welche einzelne Bedarfe bzw. Schwächen zielgerichtet adressieren. Dazu zäh-

len insbesondere Anpassungen zur Begrenzung von kurzfristigen Verzerrungen im Anlagen-

einsatz, etwa eine Weiterentwicklung des § 51 EEG mit zeitnaher Kompensation, ein Instru-

ment zur Reduktion von Intraday-Verzerrungen, sowie eine Mindestvergütung zur Vermei-

dung von Einsatzfehlanreizen bei CfD-Rückzahlungen. Darüber hinaus sind zusätzliche An-

sätze zur Stärkung der Anreize zur Anlagenauslegung sinnvoll, beispielsweise durch eine 

Begrenzung der Anlagenkapazität im Verhältnis zum Netzanschluss. 

Zur Absicherung exogener Kostensteigerungsrisiken bei CAPEX / OPEX wird eine technolo-

gie- und phasenspezifische Kostenindexierung empfohlen. Diese sollte insbesondere rele-

vante Risiken in der Entwicklungs-, Bau- und Betriebsphase adressieren und nicht aus-

schließlich den allgemeinen Inflationsindex berücksichtigen. 

Zur Förderung der marktlichen Integration sollten zudem Kombinationsmodelle von CfD und 

                                                „             “          C              

grenzen, aber gleichzeitig den Wechsel in PPAs nicht gänzlich unattraktiv machen. Serielle 

und parallele Modelle setzen mehr Anreize für die Nutzung von PPAs und können den PPA-

Markt daher gezielter stärken als statische Wechseloptionen mit Abschöpfung auf den Refe-

renzmarktwert. Der aktuelle Referentenentwurf zum EEG 2027 sieht jedoch ein Modell mit 

mehrfachen Wechselmöglichkeiten in die sonstige Direktvermarktung vor, bei dem der CfD-

Abschöpfungsmechanismus auch während der PPA-Vermarktung auf Basis des Referenz-

marktwerts fortbesteht. Dadurch entstehen erhebliche Erlösrisiken für Anlagenbetreiber. 
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6 Einordnung der Stakeholderperspektiven 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, die gutachterlichen Ergebnisse durch strukturierte Stakehol-

derinterviews aus Praxis- und Finanzierungssicht einzuordnen. 

• Befragt wurden 15 Stakeholder aus Schleswig-Holstein, Niedersachsen und weite-

ren Teilen des Bundesgebiets. Diese sind Akteure entlang der EE-Wertschöpfungs-

kette, darunter Projektentwickler, Energieversorger, Anlagenhersteller, Netzbetrei-

ber, Banken, Finanzierer sowie Verbände und Branchenvertreter.  

• Die Rückmeldungen zeigen eine klare Präferenz für produktionsabhängige CfD, ins-

besondere aufgrund ihrer besseren Umsetzbarkeit, geringeren Komplexität und hö-

heren Anschlussfähigkeit an bestehende Finanzierungs- und Bewertungsprozesse.  

• Produktionsunabhängige Modelle werden demgegenüber vor allem wegen der kom-

plexen Ausgestaltung einer fiktiven Referenzanlage und der damit verbundenen Ab-

weichungsrisiken kritisch bewertet.  

• Diese Risiken sind insbesondere für kleinere Akteure ohne Portfolioausgleich rele-

vant und können sich negativ auf Finanzierbarkeit und Akteursvielfalt auswirken.  

• Systemfragen können nicht allein über das Förderinstrument gelöst werden; ent-

scheidend bleibt das  Zusammenspiel von EEG, Netzentgelten und weiteren regula-

torischen Maßnahmen. 

Zur Ergänzung der modellgestützten und konzeptionellen Analyse wurden strukturierte Inter-

views mit Stakeholdern aus Schleswig-Holstein und Niedersachsen durchgeführt. Ziel war 

es, die bisherigen Ergebnisse aus Praxis- und Finanzierungssicht einzuordnen, konkrete 

Stakeholder-Bedarfe sowie Einschätzungen zu Förderdesigns zu erfassen und darauf auf-

bauend praxisnahe Empfehlungen für Förderinstrumente ab 2027 abzuleiten. Die Ergeb-

nisse wurden zudem in die weitere Gutachtenerstellung integriert. 

6.1 Ziel und Teilnehmende 

Die Befragung umfasste 15 Stakeholder aus Schleswig-Holstein, Niedersachsen und ande-

ren Teilen des Bundesgebiets. Der Teilnehmerkreis deckte zentrale Akteursgruppen entlang 

der Wertschöpfungskette der erneuerbaren Energien ab und ermöglicht damit eine breite 

Einordnung unterschiedlicher Perspektiven. Zu den befragten Akteuren zählten große, mit-

telgroße und kleine Unternehmen der Projektentwicklung, Energieversorgungsunternehmen, 

Windanlagenhersteller, Übertragungsnetzbetreiber, Banken und Finanzierer sowie Verbände 

und Branchenvertreter. Die strukturierte Einbindung dieser Akteursgruppen stellt sicher, 

dass sowohl technische als auch finanzielle und systemische Fragestellungen berücksichtigt 

werden. Gleichzeitig ermöglicht die Zusammensetzung des Teilnehmerkreises eine Einord-

nung der Ergebnisse entlang unterschiedlicher Rollen im Energiesystem. 

Die Stakeholderbefragung wurde entlang von vier thematischen Blöcken strukturiert. Der 

erste Block adressiert das Abweichungsrisiko sowie die Ausgestaltung einer fiktiven Refe-

renzanlage, insbesondere mit Blick auf Anlagenauslegung und Finanzierbarkeit. Der zweite 
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Block behandelt Fragen der Umsetzbarkeit sowie der Akteursvielfalt. Der dritte Block fokus-

siert auf mögliche Übergangslösungen. Der vierte Block umfasst regionale Besonderheiten 

sowie spezifische Empfehlungen für Niedersachsen und Schleswig-Holstein. Die Ergebnisse 

der Befragung werden entlang dieser vier Themenblöcke in den folgenden Unterkapiteln 

systematisch dargestellt. 

6.2 Ergebnisse zu den zentralen Themenblöcken 

6.2.1 Referenzmodell und Anreize zur Anlagenauslegung 

Die Ausgestaltung der Referenzanlage bei produktionsunabhängigen CfDs wird von den 

Stakeholdern als zentraler Aspekt hervorgehoben. Insbesondere für Wind wird die Definition 

der fiktiven Referenzanlage als deutlich komplexer eingeschätzt als für Photovoltaik. Diese 

Komplexität ergibt sich aus einer Vielzahl standortspezifischer Einflussfaktoren, darunter Fle-

dermausabschaltungen, Wake-Effekte sowie ausgeprägte Nord-Süd-Unterschiede. Für Pho-

tovoltaik wird die Ausgestaltung zwar als grundsätzlich einfacher bewertet, jedoch bestehen 

auch hier relevante Parametrisierungsfragen, insbesondere hinsichtlich lokaler Einstrahlung 

(Nord-, Süd-Gefälle), Ausrichtung der Gestelle und Verschattung. 

Die Einschätzung des Abweichungsrisikos zwischen realer Anlage und Referenzanlage wird 

von den Stakeholdern als zentrales Risiko und wesentliche Herausforderung eingeordnet. 

Dies betrifft insbesondere kleine Akteure ohne Portfolioausgleich, für die Abweichungen zwi-

schen realer Anlage und fiktiver Referenzanlage unmittelbar finanzierungsrelevant sind. 

Laut Stakeholdern hat das Förderdesign nur einen begrenzten Einfluss auf die konkrete An-

lagenauslegung. Im Bereich Wind sind insbesondere Standortwahl, Genehmigung und Netz-

anbindung maßgeblich. Für Photovoltaik wird dem Förderdesign eine höhere Relevanz zu-

geschrieben, insbesondere vor dem Hintergrund negativer Preise und fallender Marktwerte. 

Die derzeitigen Anreize adressieren dabei vor allem die Integration von Speichern. 

6.2.2 Anforderung an Finanzierbarkeit und Bankfähigkeit 

Für die Finanzierbarkeit von Projekten wird die Prognostizierbarkeit der Erlöse als zentraler 

Faktor von den Stakeholdern hervorgehoben und als wichtiger eingeschätzt als das konkrete 

Förderdesign. Von besonderer Bedeutung für sie ist die Ausgestaltung der Übergangsphase 

bei einer Umstellung des Förderrahmens. In diesem Zeitraum müssen bestehende Bewer-

tungsmodelle zur Finanzierung an das neue Förderdesign angepasst werden. Dies umfasst 

externe Rating-Modelle sowie interne Cashflow-Modelle, die überarbeitet, geprüft und freige-

geben werden müssen. 

Vor dem Hintergrund eines geplanten Systemwechsels ab dem Jahr 2027 wird die verfüg-

bare Übergangszeit als kritisch bewertet. Für produktionsabhängige Modelle wird eine ver-

gleichsweise kurze Übergangsphase als grundsätzlich möglich, jedoch als ambitioniert ein-

geschätzt. Für produktionsunabhängige Modelle wird hingegen ein deutlich längerer Anpas-

sungszeitraum als erforderlich angesehen. Eine zu kurze Übergangsphase bei komplexeren 

Fördermodellen, insbesondere bei zusätzlichen Risiken wie dem Abweichungsrisiko, wird 

von den Stakeholdern als problematisch eingeordnet. Erwartet werden in diesem Fall ein hö-

herer Eigenkapitalbedarf, kürzere Finanzierungslaufzeiten sowie eine geringere Anzahl fi-
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nanzierter Projekte. Vor diesem Hintergrund werden von den Stakeholdern produktionsab-

hängige Modelle zum jetzigen Zeitpunkt klar bevorzugt, da sie einen schnelleren Übergang 

ermöglichen und das Risiko eines Finanzierungsstopps reduzieren. 

6.2.3 Auswirkungen auf Akteursvielfalt und Komplexität 

Produktionsunabhängige CfD-Modelle werden von den Stakeholdern als deutlich komplexer 

wahrgenommen. Als zentrale Ursachen werden die Anforderungen an die Definition der fikti-

ven Referenzanlage, das Auftreten von Abweichungsrisiken sowie Aspekte der Finanzierung 

und Abwicklung genannt. Mit der steigenden Komplexität gehen zusätzliche Risiken einher, 

die insbesondere kleinere Banken und Projektierer betreffen. Laut den Stakeholdern verfü-

gen diese über geringere Möglichkeiten zur Risikodiversifikation. Gleichzeitig erhöht sich der 

Aufwand, die Komplexität und die damit verbundenen Risiken zu bewerten und in Projektkal-

kulationen sowie Finanzierungsentscheidungen zu integrieren. 

Vor diesem Hintergrund erwarten die Stakeholder eine Beeinträchtigung der Akteursvielfalt. 

Komplexere Förderinstrumente sollen sich dabei doppelt negativ auswirken, da sie sowohl 

kleinere Banken als auch kleinere Projektierer überfordern können. Gerade diese Akteure 

sind auf regionaler Ebene eng miteinander verbunden und häufig gemeinsam in Projekte 

eingebunden. Die Umsetzbarkeit komplexer Fördermodelle wird dadurch zusätzlich einge-

schränkt. Zur Sicherung der Akteursvielfalt heben die Stakeholder daher die Bedeutung 

möglichst einfacher Fördersysteme hervor. Insbesondere produktionsabhängige CfDs wer-

den als geeignet angesehen, eine breite Beteiligung unterschiedlicher Akteure zu ermögli-

chen. 

6.2.4 Übergangslösungen und technologiespezifische Ausgestaltungsoptionen 

Im Kontext möglicher Ausgestaltungsoptionen wurden von den Stakeholdern sowohl techno-

logiespezifische Förderinstrumente, also unterschiedliche Förderinstrumente für einzelne 

Technologien wie Photovoltaik und Onshore-Wind, als auch eine Übergangslösung mit zu-

nächst produktionsabhängigen CfDs und einem späteren Umstieg auf produktionsunabhän-

gige CfDs diskutiert.  

Technologiespezifische Förderinstrumente werden dabei grundsätzlich als sinnvoll bewertet, 

insbesondere vor dem Hintergrund der unterschiedlichen Anforderungen der Technologien. 

Als Grund wird dabei vor allem die höhere Komplexität bei der Definition der fiktiven Refe-

renzanlage im Bereich Wind im Vergleich zur Photovoltaik hervorgehoben. Gleichzeitig wei-

sen die Stakeholder aber darauf hin, dass eine stärkere Differenzierung nach Technologien 

die Komplexität des Gesamtsystems erhöht und damit zusätzliche Anforderungen an Umset-

zung und Administration mit sich bringt. 

Darüber hinaus wurde im Kontext möglicher Verzerrungen im Day-Ahead- und Intraday-

Markt eine Übergangslösung diskutiert. Dabei wird eine zunächst zeitnahe Einführung pro-

duktionsabhängiger CfDs mit einer anschließenden Umstellung auf produktionsunabhängige 

Modelle als mögliche Entwicklungsperspektive beschrieben. Ein solcher Wechsel zwischen 

unterschiedlichen Fördermechanismen wird von den Stakeholdern grundsätzlich als umsetz-

bar eingeschätzt, insbesondere mit Blick auf die kurze Umsetzungsfrist bis zum 1.1.2027. 
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Zugleich wird betont, dass für die Einführung und Weiterentwicklung neuer Fördermechanis-

men ausreichend Zeit für Anpassungen von Modellen, Prozessen und Marktstrukturen erfor-

derlich ist. Dies gilt insbesondere mit Blick auf eine mögliche nächste Reform des Förderrah-

mens. Vor diesem Hintergrund heben die Stakeholder hervor, dass frühzeitig mit der Vorbe-

reitung weiterer Änderungen begonnen werden sollte, um Risiken für den weiteren Ausbau 

erneuerbarer Energien zu vermeiden. 

6.2.5 Regionale Perspektiven und Empfehlungen für Schleswig-Holstein und Nie-

dersachsen 

Im Rahmen der Stakeholderbefragung wird die besondere Rolle von Schleswig-Holstein und 

Niedersachsen für das deutsche Energiesystem von diesen hervorgehoben. Beide Länder 

gelten als zentrale Windregionen und weisen eine hohe Systemrelevanz für die Stromerzeu-

gung aus erneuerbaren Energien auf. Gleichzeitig ist der Anteil der regionalen Wertschöp-

fung durch erneuerbare Energien in beiden Ländern hoch. Vor diesem Hintergrund wird die 

bestehende Akteursvielfalt von den Stakeholdern als zentral für die Umsetzung der Energie-

wende eingeordnet. Insbesondere die Rolle der Bürgerenergie wird als wesentlich für die Ak-

zeptanz hervorgehoben und als unbedingt zu sichern bewertet. Daher betonen die Stakehol-

der auch die Bedeutung eines möglichst einfachen Fördersystems. Ein geringes Maß an 

Komplexität wird als entscheidend angesehen, um die breite Beteiligung unterschiedlicher 

Akteure in den Regionen zu ermöglichen, beispielsweise durch produktionsabhängige CfDs. 

Zugleich wird darauf hingewiesen, dass bestehende Systemprobleme nicht allein über das 

Förderinstrument gelöst werden können. Die Stakeholder ordnen insbesondere das Zusam-

menspiel von EEG, Netzentgelten und Netzpaket als von besonderer Bedeutung ein. 

6.3 Zusammenfassung 

Die Ergebnisse der Stakeholderbefragung zeigen ein konsistentes Bild hinsichtlich zentraler 

Anforderungen an die Weiterentwicklung des Förderrahmens. Eine klare Mehrheit der Stake-

holder befürwortet produktionsabhängige CfDs. Zugleich wird betont, dass nicht alle Heraus-

forderungen des Energiesystems über ein einzelnes Förderinstrument adressiert werden 

müssen. Das Zusammenspiel von EEG, Netzentgelten und weiteren regulatorischen Maß-

nahmen wird als zentral für die Zielerreichung hervorgehoben. Hinsichtlich der Ausgestal-

tung der Förderinstrumente zeigt sich, dass die Stakeholder eine zunehmende Komplexität 

mit negativen Auswirkungen auf die Akteursvielfalt erwarten. Komplexere Förderinstrumente 

können sowohl kleinere Banken als auch kleinere Projektierer überfordern. Da diese Akteure 

auf regionaler Ebene eng miteinander verbunden sind, wirkt sich dies unmittelbar auf die 

Breite der beteiligten Akteursstruktur aus. Darüber hinaus wird die hohe Bedeutung erneuer-

barer Energien für die Bundesländer hervorgehoben, die zugleich durch eine vielfältige Ak-

teursstruktur geprägt sind.  
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7 Exkurse zu ergänzenden Systemfragen 

Kernergebnisse des Kapitels 

• Ziel des Kapitels ist es, ergänzende Systemfragen einzuordnen, die für die Wirksam-

keit des zukünftigen Förderrahmens relevant sind, aber nicht den Kern der Instru-

mentenwahl bilden. 

• Betrachtet werden die Koordination von EE-Ausbau, Flächenausweisung und Netz-

ausbau, die Einordnung einer möglichen Mengenförderung sowie die Auswirkungen 

einer Gebotszonentrennung.  

• Die Koordination von EE-Ausbau, Flächenausweisung und Netzausbau gewinnt an 

Bedeutung, da Standortwahl, Anlagenauslegung, Netzanschluss und Speicherin-

tegration stärker aufeinander abgestimmt werden müssen. Das Förderdesign kann 

hierfür wichtige Anreize setzen, zentrale Koordinationsfragen jedoch nicht allein lö-

sen. Ergänzende Instrumente wie AgNes und das Netzanschlusspaket sollten daher 

eng mit dem Förderdesign abgestimmt werden, um zusätzliche schwer kalkulierbare 

Kosten- und Erlösrisiken zu vermeiden.  

• Eine Mengenförderung kann negative Preise und Wetterrisiken teilweise adressie-

ren, bietet gegenüber einer gezielten Weiterentwicklung des bestehenden § 51 EEG 

jedoch keine eindeutig zusätzlichen Vorteile. Zugleich kann sie das Unterlaufen von 

Rückzahlungsverpflichtungen verstärken; ein Mindestabrechnungspreis kann diese 

Verzerrung nur bedingt adressieren. Hinzu kommen ein schwer planbares Erlösprofil 

durch eine nicht kalendarisch fixe Förderdauer sowie zusätzlicher Implementie-

rungs- und Administrationsaufwand.  

• Eine Gebotszonentrennung erfordert keine grundlegende Neuausrichtung des För-

derdesigns, da das Vergütungsniveau geförderter Anlagen in einem CfD-basierten 

Modell über den anzulegenden Wert abgesichert bleibt und die Investitionssicherheit 

damit grundsätzlich erhalten wird. Stärker betroffen sind hingegen nicht geförderte 

Geschäftsmodelle, deren Erlöse unmittelbar von Marktpreisen abhängen. 

Die vorangehenden Kapitel fokussieren auf die Weiterentwicklung der EE-Finanzierungsin-

strumente im engeren Sinne. Daneben gibt es ergänzende Systemfragen, die für die prakti-

sche Wirksamkeit und Robustheit des künftigen Förderrahmens ebenfalls relevant sind, 

ohne den Kern der Instrumentenwahl zu bilden. Dieses Kapitel bündelt daher drei Exkurse: 

erstens zum Zusammenspiel von EE-Ausbau, Flächenausweisung und -auswahl sowie 

Netzausbau und zweitens die Umstellung der zeitbasierten Förderung auf eine Mengenför-

derung und drittens zur möglichen Gebotszonentrennung. 

7.1 Exkurs Zusammenspiel von EE-Ausbau, Flächenausweisung und -auswahl sowie 

Netzausbau 

Der Ausbau erneuerbarer Energien steht zunehmend vor der Herausforderung, die Verfüg-

barkeit geeigneter Flächen, die Systemdienlichkeit von Anlagen sowie den Ausbau der Net-

zinfrastruktur im Gesamtsystem aufeinander abzustimmen. Vor dem Hintergrund der Zielset-

zung, die Gesamtkosten der Transformation des Stromsystems zur Klimaneutralität zu be-

grenzen, gewinnt eine verbesserte Koordination zwischen Flächenauswahl, Anlagenausle-
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gung und Netzanbindung an Bedeutung. Insbesondere bei der Entwicklung von Windener-

gieanlagen und Windparks ist zu entscheiden, wie Anlagen dimensioniert und Parklayouts 

bzgl. Verschattung der Anlagen gestaltet werden, wobei diese Entscheidungen im engen Zu-

sammenhang mit der Dimensionierung der Netzanbindung, möglichen Co-Location-Lösun-

gen (Kombination von Batterie und EE-Anlage an einem Netzverknüpfungspunkt) sowie dem 

Ausmaß einer Überbauung von Netzanschlüssen stehen. 

Zentrale Koordinationsfragen ergeben sich dabei aus dem Zusammenspiel von Standort-

wahl, Flächenpriorisierung und Netzanschluss. Vorgelagert stellt sich die Frage, inwieweit 

eine gezielte Auswahl und Priorisierung von Flächen erfolgen sollte, die den aktuellen Netz-

zustand sowie geplante Netzausbaumaßnahmen berücksichtigt. Diese Fragestellung kann 

sowohl auf einer übergeordneten Makro-Ebene, etwa im Hinblick auf größere Regionen und 

das Übertragungsnetz, als auch auf einer Mikro-Ebene innerhalb von Verteilnetzgebieten 

und einzelner Flächen betrachtet werden. Während auf der Makro-Ebene eine Koordination 

zwischen Netzausbau und Investitionsvolumen grundsätzlich durch regulatorische Steue-

rung, etwa über Mengen- oder Preissteuerung in Ausschreibungen, erfolgen kann, stellt sich 

die Umsetzung auf der Mikro-Ebene deutlich komplexer dar. 

An dieser Stelle gewinnen ergänzende regulatorische Instrumente an Bedeutung. Im Zuge 

der Reform der Netzentgeltsystematik (AgNes) werden insbesondere Baukostenzuschüsse, 

Kapazitätspreise und dynamische Einspeisenetzentgelte diskutiert. Ergänzend sieht das ge-

plante Netzanschlusspaket einen Redispatchvorbehalt in kapazitätslimitierten Netzgebieten 

vor, verbunden mit dem Wegfall der Redispatchvergütung für einen Zeitraum von bis zu 10 

Jahren. Diese Instrumente können zusätzlich zum CfD-System Anreize für Standortwahl, 

Anlagenauslegung, Anlagenbetrieb, Überbauung und Speicherintegration setzen. Gleichzei-

tig sind sie mit zusätzlichen Kosten- und Erlösrisiken verbunden, da ihre Wirkung von exter-

nen Faktoren wie Netzausbau, regionaler Netzauslastung, Redispatchbedarf und Flexibili-

tätsverfügbarkeit abhängt. Ihre Ausgestaltung sollte daher eng mit dem Förderdesign abge-

stimmt werden, um wirksame Steuerungsimpulse zu setzen, ohne schwer kalkulierbare Risi-

ken für Investoren zu erzeugen. 

Im Zusammenhang mit diesen Fragestellungen stellt sich insbesondere die Herausforde-

rung, Entscheidungs- und Steuerungskompetenzen geeigneten Akteuren zuzuordnen. Der-

zeit werden Entscheidungen zur Anlagenauslegung und zum Parkdesign überwiegend von 

Projektentwicklern und Anlagenbetreibern getroffen, wobei die Anreizstrukturen durch das 

jeweilige Förderregime geprägt werden. Grundsätzlich können jedoch Vergütungsmechanis-

men so ausgestaltet werden, dass sie systemdienliche Anreize für die Anlagenauslegung 

setzen. Gleichzeitig bestehen konkrete Hinweise darauf, dass insbesondere im Hinblick auf 

das Parklayout und damit verbundene Effekte wie interne Verschattung bei Windparks die 

derzeitigen Anreizstrukturen nicht in allen Fällen zu systemoptimalen Ergebnissen führen. 

Hinsichtlich der Netzanbindung besteht die Möglichkeit, bestimmte grundlegende Rahmen-

bedingungen regulatorisch vorzugeben. Dies betrifft insbesondere die Dimensionierung von 

Netzanschlüssen sowie die Frage der Überbauung. Dabei kann es sinnvoll sein, unter-

schiedliche Auslegungen von Anlagen und Parks unterschiedlich zu behandeln, etwa indem 

bei Auslegungen mit hohen Volllaststunden eine engere Kopplung zwischen installierter 

Leistung und Netzanschlusskapazität erfolgt als bei Auslegungen, die zwar höhere Energie-

mengen erzeugen, jedoch aus Systemsicht geringere Wertigkeit aufweisen. Grundsätzlich 
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sollten Projektierer innerhalb solcher, regulatorisch gesetzter Leitplanken jedoch stets indivi-

duell Auslegungsentscheidungen treffen. Eine zu kleinteilige Vorgabe, beispielsweise von 

Anlagentypen, ist nicht zielführend und beschränkt den Wettbewerb. Außerdem sollte jeder-

zeit die Möglichkeit bestehen, überschüssigen Strom hinter dem Netzverknüpfungspunkt 

nutzen zu können.  

Die Frage der Flächenpriorisierung gewinnt insbesondere dann an Bedeutung, wenn eine 

stärkere Kopplung zwischen Netzausbau und Standortwahl angestrebt wird. Auf übergeord-

neter Ebene kann der Regulierer durch Anpassung von Ausschreibungsvolumina oder durch 

Bonus- und Malusmechanismen gezielt Anreize für den Ausbau in bestimmten Regionen 

setzen. Auf Ebene einzelner Verteilnetze oder konkreter Flächen ist eine solche Steuerung 

jedoch deutlich anspruchsvoller. Hier wären beispielsweise netzseitig koordinierte Ausbau-

pläne denkbar, die festlegen, in welchen Zeiträumen welche Flächen erschlossen werden 

können. Für eine konkrete Berücksichtigung in der Projektentwicklung ist jedoch eine recht-

zeitige Festlegung der Regionen und eine gewisse Verlässlichkeit über die Festlegung zwin-

gend notwendig. Mit einer stärkeren regulatorischen Steuerung der Flächenpriorisierung ge-

hen jedoch auch neue Herausforderungen einher. Insbesondere kann eine gezielte Priorisie-

rung einzelner Flächen die Verhandlungsmacht von Flächeneigentümern erhöhen und zu 

steigenden Pachtforderungen führen. Eine mögliche Gegenmaßnahme wäre eine regulatori-

sche Pachtbegrenzung in den EEG-Ausschreibungen. Dies ist jedoch mit eigenen Umset-

zungsherausforderungen verbunden und kann, bei nicht sauberer Ausgestaltung, ein poten-

zielles Missbrauchspotenzial bieten. Eine größere Verfügbarkeit geeigneter Flächen und ein 

höherer Wettbewerb in Ausschreibungen können demgegenüber pachtpreisdämpfend wir-

ken und den Bedarf für eine regulatorische Pachtbegrenzung verringern. Darauf weist auch 

die Entwicklung sinkender Pachtzahlungen in den vergangenen Jahren hin. 

Die beschriebenen Zusammenhänge sind nicht auf die Windenergie beschränkt, sondern 

lassen sich in weiten Teilen auch auf die Photovoltaik übertragen. Auch hier bestehen Wech-

selwirkungen zwischen Standortwahl, Netzanschluss und Anlagenauslegung, die für die 

Systemeffizienz relevant sind. Für Offshore-Wind wird bereits eine konkrete Flächenauswei-

sung inklusive Netzanschlussregelung durchgeführt. Aufgrund der Größe der Projekte und 

der zentralen Planung ist dies hier auch zwingend weiterhin in diesem Format durchzufüh-

ren.  

Insgesamt zeigt sich, dass das Zusammenspiel von EE-Ausbau, Flächenausweisung und 

Netzausbau eine zentrale systemische Fragestellung darstellt, die mit erheblichen Zielkon-

flikten verbunden ist. Diese betreffen insbesondere die Abwägung zwischen einer möglichst 

hohen Systemeffizienz, der praktischen Umsetzbarkeit von Projekten sowie der Ausgestal-

tung von Anreizen für unterschiedliche Akteure. Für den Förderrahmen ergibt sich daraus, 

dass dieser zwar wichtige Anreize für eine systemdienliche Ausgestaltung setzen kann, 

zentrale Koordinationsfragen jedoch nicht allein über das Förderdesign gelöst werden kön-

nen, sondern eine weitergehende institutionelle und regulatorische Ausgestaltung erfordern. 

7.2 Exkurs Mengenförderung 

Vor allem im Kontext negativer Strompreise wird auch eine mengenbasierte Förderung dis-

kutiert. Dabei wird je Technologie ein festes Förderkontingent (in MWh) definiert, bis zu des-

sen Ausschöpfung eine Vergütung für die erzeugten Mengen erfolgt. In Phasen negativer 
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Preise entfällt der Anreiz zur Einspeisung, wodurch entsprechende Marktverzerrungen redu-

ziert und die Anzahl negativer Stunden begrenzt werden könnten. Zudem könnten Ertrags-

ausfälle in ertragsschwachen Wetterjahren zeitlich nachgeholt werden, wodurch das Wetter-

risiko gegenüber einer zeitlich begrenzten Förderung reduziert wird. 

Aus Sicht der vorliegenden Analyse adressiert jedoch auch eine Weiterentwicklung des be-

stehenden § 51-Mechanismus zentrale Herausforderungen negativer Preise gezielt. Insbe-

sondere kann eine zeitnahe Kompensation nicht vergüteter Stunden die Barwertproblematik 

de facto auflösen und damit auch auf Finanziererseite das Risiko negativer Preise dämpfen. 

Gleichzeitig wird die Einspeisung bei negativen Preisen bereits durch die bestehende §51-

Regelung begrenzt, insbesondere bei Anwendung ab der ersten negativen (Viertel-)Stunde, 

die für alle Neuanlagen gilt.  

Das Wetterrisiko spielt bei Photovoltaik nur eine untergeordnete Rolle und wird bei Onshore-

Wind durch das Referenzertragsmodell bereits heute sehr stark reduziert. Vor diesem Hin-

tergrund ergeben sich durch eine Mengenförderung keine eindeutig zusätzlichen Vorteile ge-

genüber einer Weiterentwicklung des bestehenden Systems, wie es hier vorgeschlagen 

wird. 

Auch bei einer mengenbasierten Förderung verbleiben zudem die weiter oben diskutierten 

Marktverzerrungen bestehen, die mit produktionsabhängiger Förderung einhergehen. Dazu 

zählen insbesondere Situationen mit positiven Day-Ahead-Preisen und gleichzeitig negati-

ven Intraday-Preisen, in denen Anlagen weiter einspeisen, obwohl kurzfristige Preissignale 

dies eigentlich nicht anreizen. Ebenso können bei positiven Day-Ahead-Preisen Verzerrun-

gen auftreten, wenn Rückzahlungsverpflichtungen dazu führen, dass Anlagen ihre Einspei-

sung reduzieren, obwohl aus Marktsicht (positiver Preis) eine Einspeisung sinnvoll wäre. Bei 

einer mengenbasierten Förderung kann die Verzerrung zur Vermeidung von Rückzahlungen 

zusätzlich verstärkt werden. Da die förderfähige Strommenge begrenzt ist, besteht ein An-

reiz, das Kontingent in Stunden mit niedrigen Erlösen nicht zu nutzen, sondern für spätere 

Stunden mit höheren erwarteten Erlösen aufzusparen. Dadurch kann das Unterlaufen von 

Rückzahlungsverpflichtungen verstärkt werden. Ein Mindestabrechnungspreis kann diese 

Verzerrung nur bedingt adressieren. 

Gleichzeitig sind mit einer Mengenförderung zusätzliche Herausforderungen verbunden. 

Dazu zählen potenziell Anreize für die Anlagenauslegung, die geförderte Strommenge mög-

lichst früh zu realisieren, ein schwer planbares Erlösprofil, da die Förderdauer vom tatsächli-

chen Ertrag abhängt und damit nicht mehr kalendarisch fix ist, sowie ein erhöhter Implemen-

tierungs- und Administrationsaufwand gegenüber dem bereits bestehenden System. Beson-

ders für die Finanzierungsstrukturierung und Liquiditätsplanung dürfte eine Mengenförde-

rung ohne klares Zeitfenster eine Herausforderung darstellen. 

In der Gesamtabwägung zeigt sich, dass die Mengenförderung wichtige Aspekte adressiert, 

insbesondere im Hinblick auf negative Preise. Die analysierten Weiterentwicklungen des be-

stehenden Mechanismus erscheinen jedoch geeignet, die relevanten Herausforderungen ge-

zielter zu adressieren, ohne mit einer Umstellung auf eine Mengenförderung zusätzliche 

Komplexität für die Marktakteure einzuführen. 
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7.3 Exkurs Gebotszonentrennung 

Die mögliche Aufteilung der einheitlichen deutschen Stromgebotszone wird im Rahmen die-

ses Gutachtens nicht eigenständig analysiert, jedoch qualitativ eingeordnet. Eine Gebotszo-

nentrennung ist weitgehend unabhängig vom gewählten Förderdesign. Eine Aufteilung der 

Stromgebotszone ist somit sowohl mit dem bestehenden als auch mit einem weiterentwickel-

ten Förderrahmen vereinbar und erfordert keine grundlegende Anpassung oder Neuausrich-

tung des Förderdesigns.  

Die europäische Gebotszonenüberprüfung, der Bidding Zone Review Main Report von 

ENTSO-E (2025), untersucht verschiedene Optionen für eine mögliche Aufteilung der deut-

schen Stromgebotszone. Die Ergebnisse zeigen, dass eine Gebotszonentrennung grund-

sätzlich möglich ist und je nach Zuschnitt zu Effizienzgewinnen im Systembetrieb führen 

kann, insbesondere durch geringeren Redispatch-Bedarf. Gleichzeitig sind die ausgewiese-

nen Effekte im Verhältnis zu den gesamten Systemkosten begrenzt. Zudem bestehen me-

thodische Einschränkungen, da langfristige Entwicklungen wie Netzausbau, EE-Zubau und 

Speicherintegration nur begrenzt abgebildet werden. 

Eine Aufteilung der Gebotszone führt zu regional differenzierten Strompreisen. In Zonen mit 

hoher EE-Erzeugung und niedrigeren Marktwerten wären tendenziell niedrigere Preisni-

veaus, stärkere Preisvolatilität und eine höhere Häufigkeit niedriger oder negativer Preise zu 

erwarten. In Zonen mit höherer Nachfrage und höheren Marktwerten könnten demgegen-

über höhere und stabilere Preisniveaus auftreten. Für geförderte Anlagen bedeutet dies, 

dass die Förderhöhe im Grundsatz unverändert bleibt, sich jedoch die tatsächlich ausgezahl-

ten Marktprämien regional unterscheiden können, da diese von den jeweiligen Marktwerten 

abhängen. Maßgeblich hierfür ist die konkrete Ausgestaltung der Ausschreibungen, insbe-

sondere hinsichtlich der Abgrenzung von Ausschreibungsregionen und der Definition von 

Referenzmarktwerten. 

Die Auswirkungen einer Gebotszonentrennung unterscheiden sich damit zwischen verschie-

denen Marktakteuren und Finanzierungsformen. Für geförderte erneuerbare Energien im 

Rahmen eines CfD-basierten Förderdesigns bleibt die Wirkung begrenzt, solange der anzu-

legende Wert abgesichert ist. Auch bei einer nachträglichen Einführung einer Gebotszo-

nentrennung bleibt das im CfD festgelegte Vergütungsniveau bestehen, sodass die Investiti-

onssicherheit für geförderte Anlagen erhalten bleibt. Dadurch gewinnt die Handlungsempfeh-

lung der zeitnahen Auszahlung der Förderung in Stunden mit negativen Preisen zusätzlich 

an Bedeutung, wodurch die Auswirkungen einer Gebotszonentrennung auf geförderte Anla-

gen weiter begrenzt werden können. Stärker betroffen sind hingegen Geschäftsmodelle mit 

Merchant-Anteilen. Dies betrifft insbesondere nicht geförderte Erzeugung, Speicher, PPAs 

sowie Anwendungen wie Wasserstoff, deren Erlöse direkt von regionalen Marktpreisen ab-

hängen und sich entsprechend bei einer Aufteilung der Preiszonen verändern.
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