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1 Kurzfassung

Der vorliegende Bericht, basierend auf dem Sondierungsprojekt ,,Marktpramien 2.0“, befasst sich mit
der Weiterentwicklung des Osterreichischen Marktpramiensystems fiir erneuerbare Energien und
untersucht dessen Auswirkungen auf Investitionssicherheit, Finanzierungskosten und die
Systemintegration erneuerbarer Technologien.

Der beschleunigte Ausbau erneuerbarer Energien ist zentral flr die Umsetzung der 6sterreichischen
Klima- und Energieziele. Damit Investitionen in Photovoltaik, Windkraft und andere erneuerbare
Energien langfristig gesichert sind, muss das Forderregime so ausgestaltet werden, dass es sowohl
Investitionsanreize als auch Marktintegration gewahrleistet. Der europadische Rechtsrahmen sieht
kiinftig die Férderung der erneuerbaren Stromerzeugung durch zweiseitige Differenzkontrakte
(Contracts for Difference, CfDs) vor, was moglicherweise Anpassungen des bestehenden
Marktpramienférderregimes in Osterreich erforderlich macht. Die Forschungsfrage lautet daher: Wie
muss das Osterreichische Marktpramiensystem weiterentwickelt werden, um
Finanzierungssicherheit, Kosteneffizienz und Marktintegration zu verbinden?

Ziel der Studie ist es, das bestehende 6sterreichische Marktpramiensystem kritisch zu evaluieren und
Weiterentwicklungsoptionen aufzuzeigen. Dabei stehen die Aspekte Investitionssicherheit,
Finanzierungskosten, Wettbewerbsfahigkeit sowie die Integration in den europaischen Energiemarkt
im Vordergrund.

Die Analyse zeigt, dass das bestehende Marktpramienmodell nach dem EAG den Ausbau
erneuerbarer Energien unterstitzt hat, jedoch mittelfristig Schwachen aufweist und im Hinblick auf
die EU-Vorgaben zu CfDs Anpassungen erforderlich sind. Im Rahmen des Projekts wurden vier
mogliche Gestaltungsoptionen gepriift. Kurzfristig bietet sich eine vorsichtige Anpassung des
bestehenden Modells (Option A) als praktikabler Weg an, um bestehende Schwachen abzufedern,
wahrend langfristig zweiseitige Differenzvertrage (Option B) eine stabile Losung fiir Investoren und
den kontinuierlichen Ausbau erneuerbarer Energien darstellen konnten. Umfangreichere
Systemwechsel wie Kapazitdtszahlungen (Optionen C und D) erscheinen angesichts technischer,
administrativer und rechtlicher Herausforderungen derzeit weniger realistisch. Ergdnzend sollten
negative Preise und die Integration steuerbarer erneuerbarer Energien starker bericksichtigt
werden, um Fehlanreize zu vermeiden, Erldssicherheit zu verbessern und die Systemflexibilitat zu
erhohen. Besonders die aktuelle Regelung zu negativen Preisen (§ 15 EAG) wird kritisch gesehen,
eine Reform erscheint sinnvoll, um Investitionsbereitschaft zu sichern und den Ausbau erneuerbarer
Energien nachhaltig zu unterstiitzen. Ein weiterer zentraler Befund betrifft die notwendige
Anpassung der Fordersystematik an die wachsende Rolle von Flexibilitatsoptionen und
Speichertechnologien, um die Systemintegration erneuerbarer Energien zu sichern.
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2 Abstract

The present report, based on the exploratory project “Market Premiums 2.0,” addresses the further
development of Austria’s market premium system for renewable energies and examines its impacts
on investment security, financing costs, and the system integration of renewable technologies.

The accelerated expansion of renewable energies is central to achieving Austria’s climate and energy
targets. To ensure that investments in photovoltaics, wind power, and other renewable energies are
secure in the long term, the support scheme must be designed to provide both investment incentives
and market integration. The European legal framework will increasingly promote renewable
electricity generation through two-sided contracts for difference (CfDs), which may require
adjustments to the existing market premium support regime in Austria. The research question is
therefore: How should Austria’s market premium system be further developed to combine
investment security, cost efficiency, and market integration?

The aim of the study is to critically evaluate the existing Austrian market premium system and to
identify potential development options, with a focus on investment security, financing costs,
competitiveness, and integration into the European energy market.

The analysis shows that the current market premium model under the EAG has supported the
expansion of renewable energies but exhibits weaknesses in the medium term and requires
adjustments in light of the EU CfD framework. Within the project, four possible design options were
examined. In the short term, a cautious adjustment of the existing model (Option A) appears to be a
practical way to mitigate current weaknesses, while in the long term, two-sided contracts for
difference (Option B) could provide a stable solution for investors and the continued expansion of
renewable energies. More extensive system changes, such as capacity payments (Options C and D),
appear less realistic at present due to technical, administrative, and legal challenges.

In addition, negative prices and the integration of controllable renewable energies should be given
greater consideration to avoid distortions, improve revenue security, and enhance system flexibility.
In particular, the current regulation on negative prices (§15 EAG) is viewed critically, and a reform
seems advisable to secure investment readiness and sustainably support the expansion of renewable
energies. Another key finding concerns the necessary adaptation of the support system to the
growing role of flexibility options and storage technologies to ensure the system integration of
renewable energies.
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3 Ausgangslage

Die Gestaltung der Férdermechanismen fiir erneuerbare Energien ist ein zentrales energiepolitisches
Thema, das unmittelbare Auswirkungen auf Investitionsentscheidungen, Ausbaupfade und die
Integration erneuerbarer Energien in den Strommarkt hat. Einerseits ist dies eng mit den
europdischen Vorgaben zur Weiterentwicklung des Strommarktes verbunden, andererseits ergibt
sich der Druck aus den stark schwankenden Bedingungen an den Energiemarkten selbst. Spatestens
seit der Energiekrise infolge des russischen Angriffskrieges auf die Ukraine haben extreme
Preisausschlage auf den Strommarkten gezeigt, dass vielerorts in Europa bestehende
Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien in ihrer jetzigen Form teils nicht mehr ausreichend
sind, um langfristige Investitionssicherheit zu garantieren beziehungsweise eine bedarfsgerechte
Verglitung zu ermoglichen. Ebenso kam von Stromkonsument:innen aus Industrie, Gewerbe und
Haushalten Kritik an Fordermechanismen bzw. dem generellen Preisbildungsmechanismen in
Strommarkten auf, da in Zeiten hoher Energiepreise ein hoher Anteil (geférderter) erneuerbarer
Energie nicht immer eine preisddampfende Wirkung zeigte.

Das im Jahr 2021 beschlossene Erneuerbaren-Ausbau-Gesetz (EAG) schuf in Osterreich die Grundlage
fiir den weiteren Ausbau von Windkraft, Photovoltaik (PV), Wasserkraft und Biomasse. Im Zentrum
des Gesetzes steht die Marktpramie als zentrales Forderinstrument. Dieses Modell sieht vor, dass die
Differenz zwischen den an den Strombdrsen erzielten Markterldsen und einem politisch festgelegten
,anzulegenden Wert” (azW) durch eine gleitende Pramie ausgeglichen wird. Liegen die Marktpreise
unterhalb des azW, wird die Differenz als Forderung ausgezahlt; liegen sie deutlich dariiber, muss ein
Teil der Mehrerlose zurilickgefiihrt werden. Dieses Prinzip soll einerseits Investitionsschutz fir
Betreiber:innen bieten, andererseits verhindern, dass in Hochpreisphasen tibermaRige Gewinne auf
Kosten der Allgemeinheit erzielt werden (RIS, 2021).

In der Praxis hat sich dieses Modell bis dato bewahrt. In den wenigen Jahren nach Einfliihrung hat das
EAG maligeblich zum Ausbau erneuerbarer Energien beigetragen: Speziell im Bereich der PV sieht
man dies bereits in den Ausbaumengen der vergangenen Jahre, aber auch bei der Windenergie und
der Wasserkraft ist ein Fortschritt bemerkbar. Demnach wurde der heimische Windenergiemarkt aus
dem ,Winterschlaf erweckt und es befinden sich etliche Vorhaben in einem fortgeschrittenen
Planungsstadium, obgleich die Vorlaufzeiten bis zur Inbetriebnahme deutlich langer sind als im
Vergleich zur Photovoltaik. Der EAG-Evaluierungsbericht 2024 bestéatigt diese Einschatzung und zeigt,
dass das Marktpramienmodell malRgeblich zum Erreichen der Ausbauziele bei PV und Biomasse
beigetragen hat, wahrend bei Wind- und Wasserkraft weiterhin Nachjustierungen erforderlich sind
(AEA & BMK, 2024).

Gleichzeitig zeigten sich jedoch schon bald Schwachen:

e Riickzahlungsmechanismus bei hohen Energiepreisen: Die Regelungen zum
Riickzahlungsmechanismus gemal § 11 (6) EAG sind wenig feinflihlig ausgestaltet, da
Rickzahlungen abrupt einsetzen, sobald bestimmte Schwellenwerte (iberschritten, werden
(RIS, 2025).

o Negative Preise auf Strommarkten: Zudem beriicksichtigen die Forderregelungen nicht das
wachsende Problem negativer Strompreise, die vor allem in Zeiten hoher PV-Einspeisung und
geringer Nachfrage auftreten. Fir Betreibende bedeutet dies nicht nur den Verlust der
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Marktverglitung, sondern auch den Wegfall der Forderzahlung, sodass ihre Erldse ins
Bodenlose fallen kdnnen.

e Europaische Vorgaben zur Ausgestaltung der Fordermechanismen: Parallel zu diesen
nationalen Erfahrungen hat die Européische Union eine umfassende Reform des
Strommarktdesigns beschlossen, die ab 2027 fiir neue Projekte wirksam werden wird.
Zentrales Element dieser Reform sind zweiseitige Differenzvertrage, sogenannte Contracts
for Difference (CfDs), siehe Kapitel 4. Sie sollen das Standardmodell fiir staatliche
Forderungen werden und eine verlassliche Einnahmebasis fir Betreibende bieten. Wahrend
Osterreich bisher auf eine ,,eineinhalbseitige” Variante setzt, in der Mehrerlése nur teilweise
abgeschopft werden, verlangen CfDs die vollstindige Riickfiihrung samtlicher Uberschiisse
oberhalb des Referenzwertes.

Vor diesem Hintergrund ist klar, dass die 6sterreichische Energiepolitik reagieren muss. Die Frage
lautet: Soll das bestehende Modell behutsam angepasst werden, oder ist ein grundlegender
Systemwechsel notwendig? Um diese Frage zu beantworten, werden im vorliegenden Bericht
verschiedene CfD-Umsetzungen in Europa analysiert, kiinftige Strompreise und Marktwerte
Erneuerbarer dargestellt, Finanzierungsbedingungen aufgezeigt und anschlieRend Reformoptionen
analysiert, ihre Chancen und Risiken diskutiert sowie quantitative Riickblicke auf die Jahre 2021 bis
2024 herangezogen. Erganzend wird die Rolle steuerbarer erneuerbarer Energien beleuchtet, die fir
die Stabilitat des Gesamtsystems eine wachsende Bedeutung haben.

3.1. Das bestehende Marktpriamien-System in Osterreich

Das Marktpramienmodell nach EAG basiert auf einem einfachen Prinzip: Der anzulegende Wert
(azW), der in einem wettbewerblichen Verfahren (Ausschreibung) ermittelt wird, stellt die ZielgréRe
dar, die die Finanzierung der Anlage sicherstellen soll. Erzielt eine Anlage im Markt weniger als diesen
Wert, gleicht die Marktpramie die Differenz aus. Damit ist eine Mindestabsicherung gewahrleistet,
die Investitionen auch in Zeiten niedriger Preise attraktiv macht.

Ein besonderer Mechanismus greift jedoch, sobald die Markterlése (PV-Anlagen groRer 5 MW und
Wind- und Wasserkraftanlagen gréBer 20 MW), den anzulegenden Wert deutlich tibersteigen. Ab
einer Uberschreitung von 40 % muss die:der Betreiber:in zwei Drittel der Mehrerlése an die
Abwicklungsstelle zuriickzahlen. Diese Regelung soll verhindern, dass (ibermaRige Gewinne auf
Kosten der Allgemeinheit entstehen. Allerdings greift der Mechanismus sehr abrupt: Sobald die
Schwelle Uberschritten wird, setzt die Riickzahlung ein, ohne dass es eine graduelle
Einschleifregelung gibt. Fir Betreibende bedeutet das, dass sie bei bestimmten Marktkonstellationen
unerwartet grofRe Teile ihrer Erlose verlieren.

Eine weitere Schwache zeigt sich im Umgang mit negativen Preisen. Sobald die Bérsenpreise fur 6
hintereinander folgende Stunden unter null fallen, entfallt nicht nur der Markterl6s, sondern auch
der Anspruch auf die Marktpramie. Fiir Betreibende bedeutet das, dass sie in diesen Stunden
keinerlei Einnahmen erzielen, obwohl ihre Anlagen weiter produzieren. Wahrend die Windenergie im
EAG Uber einen standortbezogenen Korrekturmechanismus teilweise abgesichert ist, fehlt eine
vergleichbare Regelung fiir die PV. Damit sind PV-Anlagen besonders anfillig fiir Erlésentgdnge in
Zeiten negativer Preise.
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Insgesamt lasst sich festhalten, dass das bestehende Modell zwar eine gewisse Planungssicherheit
bietet, aber zunehmend an seine Grenzen st6l3t. Besonders die fehlende Feinsteuerung beim
Rickzahlungsmechanismus gemaR § 11 (6) EAG und die unzureichende Beriicksichtigung negativer
Preise machen es notwendig, Giber Anpassungen nachzudenken. Besonders die aktuelle Regelung zu
negativen Preisen gemald § 15 EAG wird zunehmend kritisch gesehen, da sie die Erldssicherheit
untergrabt und Investitionen in neue Projekte erschwert (RIS, 2025), (Resch, Monsberger, Liebmann,
Schwabeneder, & Schoniger, 2025), (ACER, 2024), (IEA, 2023), (Agora Energiewende, 2022). Eine
Reform dieser Vorschrift kénnte erforderlich sein, um Fehlanreize zu vermeiden und zugleich
Investitionsbereitschaft sicherzustellen.

Vor diesem Hintergrund setzt dieses Sondierungsprojekt ,Marktpramien 2.0“ an. Ziel ist es, zentrale
Problemfelder des bestehenden Systems zu analysieren und praxistaugliche
Weiterentwicklungsvorschlage zu erarbeiten — etwa zur Starkung der Marktintegration steuerbarer
Technologien, zum Umgang mit Uberférderungen und dem Umgang mit Power Purchase Agreements
(PPAs) als komplementéres oder alternatives Instrument. Auf Basis einer fundierten Analyse
europaischer Best-Practice-Beispiele sowie modellbasierter Bewertungen sollen konkrete
Reformoptionen fiir ein zukunftsfahiges Marktpramiensystem in Osterreich, vor allem auch in
Hinblick auf EU-Vorgaben zu CfDs, entwickelt werden.

Der Bericht gliedert sich folgendermalien: Es werden zunachst die europaischen
Rahmenbedingungen dargestellt (Kapitel 4). AnschlieRend folgt eine vergleichende Analyse
bestehender CfD-Systeme (Kapitel 5), bevor Strompreistrends und modellierte Marktwerte

(Kapitel 6) in den Blick genommen werden. Darauf aufbauend wird die Rolle von PPAs (Kapitel 7)
sowie die Bedeutung allgemeiner Finanzierungsbedingungen (Kapitel 8) analysiert. Kapitel 9 widmet
sich schlieRlich der Weiterentwicklung des Marktpramiendesigns in Osterreich. Die Ergebnisse
werden in Kapitel 10 zusammengefasst und in Kapitel 11 mit einem Ausblick auf kiinftige
Entwicklungen und Empfehlungen erganzt.
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4 EU-Vorgaben zur Forderung
erneuerbarer Stromerzeugung

Im Juni 2024 wurde die Reform der EU-Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie und der zugehorigen
Verordnung (,,Reform Strommarktdesign®) abgeschlossen. Die neue
Elektrizitatsbinnenmarktverordnung, die Anfang Juli 2024 in Kraft trat, zielt auf eine Modernisierung
des Strommarkts ab und legt einen Schwerpunkt auf verbesserte Fordermechanismen,
Preissicherheit flir Endkund:innen sowie auf die Starkung langfristiger Stromliefervertrage (Power
Purchase Agreements, PPAs).

Kinftig sollen nur noch zweiseitige Differenzvertrage (CfDs) oder vergleichbare Modelle mit
gleichwertiger Wirkung als staatliche Férderinstrumente flr neue erneuerbare
Stromerzeugungsanlagen verwendet werden. Diese Vertrage sichern den Betreibenden einen
fixierten Abnahmepreis: Liegt der Marktpreis darunter, gleicht der Staat die Differenz aus; liegt er
dariiber, werden die Uberschiisse vom Staat abgeschdpft (siehe eine vereinfachte CfD-Darstellung in
Abbildung 1 rechts). Die CfDs gelten fiir neue Anlagen zur Stromerzeugung aus Wind-, Solar-,
Geothermie-, Laufwasser- und Kernenergie.

Die Einfiihrung der CfDs erfolgt nach einer dreijahrigen Ubergangsfrist, um laufende Projekte
abzusichern. Die Verordnung sieht zudem flexible Regelungen fiir die Verwendung staatlicher
Einnahmen aus diesen Vertragen vor: Diese Mittel kdnnen zur Entlastung von Endkund:innen, zur
Finanzierung direkter Preisstlitzungssysteme oder zur Férderung weiterer Investitionen eingesetzt
werden.

Das aktuelle dsterreichische Marktpramiensystem im Rahmen des EAGs basiert auf einem
,eineinhalbseitigen” Differenzvertragsmodell. Dabei ist vorgesehen, wie in Kapitel 3 erldutert, dass
Betreiber:innen unter bestimmten Bedingungen einen Teil ihrer Mehrerlése an den Staat riickfihren.
Dabei miissen PV-Anlagen grofler 5 MW und Wind- und Wasserkraftanlagen gréSer 20 MW 66% ihrer
Ubersteigenden Gewinne zuriickzahlen, wenn der zugrundeliegende Marktwert der
Marktpramienberechnung 40% Uber dem bezuschlagten Gebotswert (azZW) zu liegen kommt (siehe
Abbildung 1 links).
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PV>5MW und
Wind+Wasserkraft>20MW
zahlen 66% der
Ubersteigenden Gewinne,
wenn
Marktpreis = azW*1 4

Produzent:in

€/MWh zahlit

Reference price/ €/MWh
Referenzmarktwert/-preis

Reference price/
Referenzmarkiwert/-preis

Strike-Price/ Lusayluasnassssashsssnssnnnsnnnnunnnnyan Strike-Price/
anzulegender \Wert

Produzent:in
erhalt Zahlung

P Zeit

anzulegender Wert

Produzent:in
erhalt Zahlung

P Zeit

Marktprémie in Osterreich Contract for Difference (CfD)

Abbildung 1: Derzeitiges Marktpramiensystem in Osterreich (links) und generisches CfD-Design
(rechts), eigene Abbildung.

Laut der EU-Verordnung sind zweiseitige Differenzvertrage verpflichtend fiir Betriebsférderungen
von erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen, die ab dem 17. Juli 2027 gewahrt werden. Derzeit wird
geprift, in welchem Umfang die EAG-Marktpramienregelung diesen Vorgaben bereits entspricht
(EUR-Lex, 2024) (RIS, 2021).

Aufbauend auf die rechtlichen Rahmenbedingungen widmet sich das folgende Kapitel der CfD-
Umsetzungen in der Praxis. Es werden verschiedene europdische Umsetzungen verglichen, um
bewadhrte und problematische Gestaltungsmerkmale zu identifizieren
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5 Vergleich verschiedener CfD-
Umsetzungen in Europa

Im Rahmen des Projekts wurde eine umfassende vergleichende Analyse von CfD-basierten
Fordersystemen in acht europdischen Landern durchgefiihrt: Frankreich, Griechenland, Ungarn,
Irland, Italien, Polen, Spanien und dem Vereinigten Koénigreich. Ziel war es, bewdhrte wie auch
problematische Gestaltungsmerkmale dieser Férdermechanismen zu identifizieren, insbesondere im
Hinblick auf Marktintegration, Projektrealisierung und Wechselwirkungen mit PPA-Markten.

Die Analyse ist zweigeteilt: Zunachst wurde ein Landervergleich auf systemischer Ebene
durchgefiihrt, anschlieBend folgten vertiefende Fallstudien zu Ungarn, Spanien und dem Vereinigten
Konigreich. Im Fokus stehen die folgenden drei Aspekte: (1) Ausgestaltung und Funktionalitdt von
CfD-Modellen, (2) Marktintegration steuerbarer erneuerbarer Energien sowie (3) die Rolle von PPAs
und deren Verhaltnis zu CfD-Auktionen.

5.1. Vergleich der Forderdesigns auf europaischer Ebene

Die Unterschiede zwischen den Landern beginnen bereits beim Auktionsdesign. Tabelle 1 vergleicht
grundlegende Parameter wie Technologieauswahl, Auktionshaufigkeit und ausgeschriebenes Produkt
(Kapazitat, Energie oder Budget) in den acht betrachteten Staaten. Besonders heterogen ist etwa die
Technologiedifferenzierung: Wahrend Frankreich und Italien technologiespezifische Kérbe
verwenden, setzen Irland oder Ungarn auf technologieoffene Ausschreibungen (AURES project,
2022), (Zabala, Diallo, & Publications Office of the European Union, 2022).

11 von 70



Tabelle 1: Uberblick iiber die grundlegenden Auktionssysteme in den acht betrachteten Lindern
(AURES project, 2022), (Zabala, Diallo, & Publications Office of the European Union, 2022).

Land Zugelassene Technologie-spezifisch  Ausgeschriebenes Durchschnittl.
Technologien Produkt Anzahl Auktionen
pro Jahr
Frankreich PV, Wind, Ja Kapazitat 4
Bioenergie, (technologiespezifisch)
Wasserkraft
Griechenland PV, Wind (Onshore) Nein Kapazitat nicht verflgbar

(mehrtechnologisch);
kleine PV:
technologiespezifisch

Ungarn Alle erneuerbaren Nein Energie & Budget 1 (keine seit 2022)
Technologien (mehrtechnologisch)
Irland Alle erneuerbaren Nein Energie 1
Technologien (mehrtechnologisch)
Italien PV, Wind Ja (Technologiekorbe) Kapazitat 3
(Onshore),
Wasserkraft,
Klargas
Polen Alle erneuerbaren Ja (Technologiekorbe) Energie & Budget 1
Technologien
Spanien PV, Wind Hybrid (offen mit Kapazitat 2 (keine seit 2022)
(Onshore), Mindestquoten)
Bioenergie,
Wasserkraft
Vereinigtes Alle erneuerbaren Ja (Technologiekorbe) Budget 0,5-1
Kénigreich Technologien

Ein zentrales Unterscheidungsmerkmal ist die Berechnung des Referenzpreises im CfD-System.

Tabelle 2 gibt einen Uberblick tiber Referenzzeitraume, Methoden zur Strike-Price-Anpassung sowie

die Moglichkeit eines verzégerten Eintritts in die Verglitungsphase — ein Element, das vor allem in
Ungarn grofziigig gehandhabt wird (Stakeholders, 2024).
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Tabelle 2: Die wichtigsten Merkmale der CfD-Systeme in den acht betrachteten Landern
(Stakeholders, 2024).

Land Referenztechnologie Referenz- Anpassung des Strike Moglichkeit
fiir Preisberechnung  zeitraum Preises verzégerter Eintritt
in CfD-System
Frankreich Technologiespezifisch Monatlich Bonuszahlung fir PV, Temporar war 2022

fur fluktuierende wenn es im Jahr Markteintritt bis zu
Erzeugung mindestens 15 Stunden 18 Monate vor

mit 0 €/MWh gibt und PV Vertragsbeginn

in diesen Stunden nicht erlaubt.

erzeugt hat.

Griechenland Technologiespezifisch Monatlich Keine Preisanderung Bis 03/2023 war ein
fur fluktuierende Markteintritt bis zu
Erzeugung 24 Monate vor

Beginn des CfD-
Vertrags moglich.
Ungarn Technologiespezifisch Monatlich Indexierung mit Inflation ~ Unbegrenzte
flr fluktuierende minus 1 Prozentpunkt Verzogerung des
Erzeugung CfD-Eintritts
moglich; nach
Eintritt kein Austritt
moglich.
Irland Nicht relevant (da Stundlich fur ,Evaluation Correction Keine Information
stindliche Referenz-  fluktuierende, Factor” kann eingesetzt
periode) jahrlich far werden, um bestimmte
steuerbare Technologien zu
RES bevorzugen (jeweils
rundenspezifisch)
Italien Nicht relevant Stindlich Keine Anpassung Markteintritt bis zu
18 Monate vor
Vertragsbeginn
erlaubt
Polen Technologiespezifisch Monatlich Anpassung an Inflation Keine Moglichkeit
fur fluktuierende zum verzogerten
Erzeugung Eintritt
Spanien Nicht relevant Stiindlich Zahlung ist gewichtetes Keine Moglichkeit
Mittel aus Gebots- und zum verzogerten
Marktpreis; fur Eintritt
steuerbare Technologien
ist der Marktpreisanteil
hoéher
Vereinigtes Nicht relevant Stundlich fur Anpassung an Inflation Keine Information
Kénigreich fluktuierende,

halbjahrlich
flr steuerbare
Technologien
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5.2. Fallbeispiel Ungarn

Ungarn verfiigt tiber ein einzigartiges CfD-Design im Rahmen des , METAR“-Systems. Wahrend die
Ausschreibungen preislich erfolgreich verliefen (siehe Tabelle 3), offenbaren sich gravierende
Defizite bei der Projektumsetzung: Laut der ungarischen Regulierungsbehérde MEKH wurden
weniger als die Halfte der Projekte aus den ersten Ausschreibungsrunden realisiert. Grund dafiir
sind u. a. grolRziigige Fristverlangerungen, die eine Verschleppung der Umsetzung ermdglichen
(MEKH, 2022).

Tabelle 3: Ergebnisse der ungarischen CfD-Auktionen (MEKH, 2022).
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Besonders hervorzuheben ist die Méglichkeit eines verzogerten Eintritts in das CfD-
Verglitungssystem, was in Phasen hoher Marktpreise zu strategischer Ausnutzung fiihren kann.
Gleichzeitig leidet der PPA-Markt unter steuerlichen Nachteilen (,,Robin-Hood-Steuer”), was die
Attraktivitat privatwirtschaftlicher Alternativen massiv einschrankt (MEKH, 2022). Die ungarischen
CfD-Auktionsspezifika sind in Tabelle 4 dargestellt.

Tabelle 4: CfD-Auktionsspezifika Ungarns (MEKH, 2022).

Auktionsspezifikum Beschreibung

Methode der Referenzpreisberechnung Produktionsgewichteter durchschnittlicher monatlicher
Day-Ahead (DA)-Preis fiir Solar-PV und Onshore-Wind,
ungewichteter Durchschnittspreis fir alle anderen RES-
Technologien (einschlielich Brown Premium)

Referenzzeitraum Monatlich

Anpassung des Gebotspreises Gebotspreis wird jahrlich nach oben angepasst, mit
Inflation minus 1 Prozentpunkt (Effizienzfaktor)

Cap oder Floor Nein
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Vertragseintritt/-austritt Es ist moglich, den Eintritt in das Verglitungssystem zu
verzogern. Ein Austritt ist nach dem Eintritt nicht mehr
moglich.

5.3. Fallbeispiel Spanien

Spanien vereint ein wettbewerbsfahiges CfD-System mit einem stark ausgebauten PPA-Markt. Das
REER!-Auktionsdesign setzt auf technologieoffene Ausschreibungen mit Mindestmengen je
Technologie. Ein zentrales Merkmal ist die Kombination aus Mengen- und Preisgrenzen:
Projektbetreibende erhalten CfD-Vergiitung nur bis zu einer maximalen erzeugten Strommenge. Dies
fordert die Produktion in Stunden hoher Marktpreise — ein marktintegrativer Anreiz, siehe Tabelle 5.

Tabelle 5: Spezielle Regelungen des spanischen CfD-Auktionssystems (Del Rio & Kiefer, 2023).

Spezielle Regelung CfDs  Beschreibung

Technologie-Schwerpunkt Hybrides Design: technologieoffen mit
technologiespezifischen Mindestobergrenzen

Ausgeschriebenes Produkt Kapazitat

GroBenbeschrankungen Nicht definiert

Foérderzeitraum 12 Jahre (flr Biomasse-, CSP- und Biogasprojekte 20
Jahre), aber wenn ein Projekt die maximal
unterstiitzte Menge friiher erreicht, muss es das
Forderprogramm verlassen.

Erlaubte Realisierungszeit fiir Projekte Hangt von der Technologie ab und kann je nach
Auktionsrunde variieren

Vorqualifikationskriterien Gebotsburgschaft: 60 EUR/kW (wird nach
erfolgreicher Registrierung zuriickerstattet)
Leistungsbiirgschaft (2. Phase Gebotsbiirgschaft): 60
EUR/kW (wird in Teilen zuriickerstattet: 18 EUR/kW
nach den ersten Schritten der Umsetzung, 12
EUR/kW nach Erhalt der Baugenehmigung, 30
EUR/kW nach Projektfertigstellung)

Wadhrend die Ergebnisse der ersten beiden REER-Ausschreibungen erfolgreich verliefen, scheiterte
die dritte (fokussiert auf steuerbare Technologien) weitgehend, und die vierte wurde wegen
unattraktiv niedriger Hochstpreise kaum angenommen. Infolgedessen wurden seit 2022 keine neuen
Ausschreibungen mehr durchgefiihrt.

Der spanische PPA-Markt ist dagegen flihrend in Europa, wie Abbildung 2 zeigt. Besonders
bemerkenswert ist das regulatorische Umfeld, das z. B. iber den FERGEI-Fonds Anreize fiir
energieintensive Unternehmen schafft, langfristige PPAs abzuschlielRen.

L REER bezeichnet das 2020 eingefiihrte Wirtschaftssystem fiir erneuerbare Energiequellen in Spanien.
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Abbildung 2: Jahrlich installierte PPA-Volumina in Spanien (windeurope, 2024).

Die spanischen CfD-Auktionsspezifika sind in Tabelle 6 dargestellt.

Tabelle 6: CfD-Auktionsspezifika Spanien (Del Rio & Kiefer, 2023).

Auktionsspezifikum Beschreibung

Methode der Referenzpreisberechnung Stiindlicher DA-Preis wird fiir alle Technologien
bericksichtigt

Referenzzeitraum Stlindlich

Anpassung des Gebotspreises Fir Zahlungen wird der gewichtete
Durchschnittspreis des Gebots- und Marktpreises
mit dem Referenzpreis verglichen

Cap oder Floor Nein

Vertragseintritt/-austritt  Eintritt: Es ist moglich, Strom auf dem Markt zu
verkaufen, wenn das Projekt schneller als die
erlaubte Realisierungszeit fertiggestellt wird. Danach
ist der Eintritt ins CfD-System obligatorisch. Austritt:
Moglich, nachdem die Mindestmengenanforderung
erfillt ist, verpflichtend.

5.4. Fallbeispiel Vereinigtes Kénigreich

Als Ursprungsland des CfD-Ansatzes verfligt das Vereinigte Kénigreich lber ein transparentes,
differenziertes und technologisch breit gefachertes Fordersystem. Ausschreibungen finden getrennt
nach Technologiegruppen (sogenannte ,Pots”) statt. Vertrage werden projektindividuell fiir
verschiedene Lieferjahre vergeben, was Planungsflexibilitat erlaubt. Die Ergebnisse der bisherigen
fiinf Vergaberunden zeigen eine insgesamt erfolgreiche Umsetzung, mit starkem Wettbewerb und
technologischem Spektrum (siehe Tabelle 7).
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Tabelle 7: Spezielle Regelungen des CfD-Auktionssystems im Vereinigten Kénigreich (Low Carbon

Contracts Company, 2023).

Spezielle Regelung CfD

Beschreibung

Technologie-Schwerpunkt

Mehrtechnologisch

Ausgeschriebenes Produkt

Budget

GroRenbeschrankungen

Fir Solar-PV, Wind, Onshore-Wind, anaerobe
Vergarung: mind. 5 MW; fiir Wasserkraft: zwischen 5
und 50 MW (kann je nach Zuteilungsrunde variieren)

Forderzeitraum

15 Jahre (wenn sich die Lieferung des Projekts
verzogert, wird der effektive Férderzeitraum
verkiirzt)

Erlaubte Realisierungszeit fiir Projekte

Vertrage werden fir die Lieferung in einem
bestimmten Jahr vergeben, in der Regel 2-3 Jahre
nach dem Datum der Ausschreibung

Vorqualifikationskriterien

Netzanbindungsvereinbarung, Planungsentscheid,
relevante Baugenehmigungen (projektspezifisch), fur
Offshore-Windprojekte und alle Projekte (iber 300
MW: Erklarung zur Lieferkette

Die CfD-Spezifika des Vereinigten Kénigreichs sind in Tabelle 8 dargestellt.

Tabelle 8: CfD-Auktionsspezifika Vereinigtes Konigreich (Low Carbon Contracts Company, 2023).

Auktionsspezifikum

Beschreibung

Methode der Referenzpreisberechnung

Fur steuerbare (Baseload-)Technologien: Volumen-
gewichteter Durchschnittspreis basierend auf
Forward-Daten fiir die Saison. Fir fluktuierende
Technologien: DA-Borsenpreise (technologieoffen)

Referenzzeitraum

Flr steuerbare (Baseload-)Technologien:
Saisonabhangig (halbjahrlich, Winter und Sommer)
Fur fluktuierende Technologien: Stiindlich

Anpassung des Gebotspreises

CPl-Indexierung

Cap oder Floor

Nein

5.5. Schlussfolgerungen CfD-Umsetzungen in Europa

Die vergleichende Analyse von acht europaischen Landern und drei vertieften Fallstudien zeigen,
dass die konkrete Ausgestaltung des CfD-Systems maRgeblich die Wirkung der Ausschreibungen
bestimmt und mit spezifischen Herausforderungen verbunden ist.

17 von 70



Ein zentrales Problem liegt in der begrenzten Marktintegration erneuerbarer Energien innerhalb von
CfD-Systemen. Da diese primar stabile Zahlungen bieten, fehlen Anreize fiir Anlagenbetreiber:innen —
insbesondere bei fluktuierenden Erzeugungstechnologien — marktnahe Erzeugungsentscheidungen
zu treffen. Zudem kann die Riickzahlungspflicht bei hohen Marktpreisen dazu fiihren, dass sich
Betreibende gezielt fir alternative Geschaftsmodelle wie PPAs entscheiden, wenn diese hohere
Erldse bei vergleichbarem Risiko versprechen. In Markten mit paralleler Existenz von CfDs und PPAs,
etwa in Frankreich, Italien oder Polen, entstehen dadurch Spannungen zwischen beiden
Instrumenten, die je nach Ausgestaltung entweder konkurrieren oder sich erganzen.

In diesem Zusammenhang ist besonders die Ausgestaltung des Referenzzeitraums und der
Referenzpreisberechnung von Bedeutung. Die Analyse zeigt, dass in vielen europaischen Landern ein
monatlicher Referenzzeitraum fiir alle Technologien Ublich ist — in einzelnen Fallen werden jedoch
stiindliche oder technologiespezifische Zeitraume eingesetzt. Eine monatliche Referenzperiode fir
alle Technologien erscheint als Mindeststandard zur Férderung einer gewissen Marktintegration. Bei
der Referenzpreisberechnung ist das Bild uneinheitlicher: Produktionsgewichtete Durchschnittspreise
schiitzen insbesondere PV-Anlagen vor Marktwertverlusten, bergen jedoch die Gefahr einer
technologischen Verzerrung in technologieoffenen Auktionen — etwa zugunsten von Photovoltaik
gegeniber Windkraft. Eine Umstellung auf ungewichtete Durchschnittspreise kénnte zu einer
effizienteren und technologieneutraleren Allokation der Fordermittel fihren.

Daneben zeigen sich in einzelnen Landern auch innovative Ansatze zur marktintegrierten
Ausgestaltung von CfDs. Spanien etwa koppelt die Férderung nicht nur an eine feste Laufzeit,
sondern auch an eine maximal forderbare Energiemenge. Dadurch entsteht ein Anreiz, vorrangig in
Stunden hoher Marktpreise zu produzieren. Erganzt wird dieses Design durch die Moglichkeit, den
Strike Price dynamisch mit dem Marktpreis zu gewichten — eine Variante, die auch mit einem Cap-
and-Floor-Mechanismus vergleichbar ware, jedoch bislang in Europa kaum verbreitet ist.

Eine weitere Herausforderung besteht in der Frage, wie der Marktzugang geregelt wird. In mehreren
Landern ist es moglich, erst nach Projektfertigstellung in das CfD-System einzutreten — eine Praxis,
die zwar héhere Einnahmen fir Betreibende ermdoglicht, aber dem Grundprinzip von CfDs
widerspricht. Denn eigentlich sollen Produzent:innen bei niedrigen Marktpreisen unterstiitzt werden
und bei hohen Marktpreisen Riickzahlungen leisten. Spateintritte hebeln dieses Gleichgewicht aus,
weshalb viele Lander entsprechende Regelungen bereits abgeschafft haben. Fiir eine glaubwirdige
und faire Ausschreibungspraxis sollten solche Optionen kiinftig vermieden werden.

Nicht zuletzt ist auch die Umsetzungswahrscheinlichkeit ein kritischer Punkt. Auch wenn CfD-
Auktionen haufig stark nachgefragt sind, zeigen Beispiele aus Ungarn oder dem Vereinigten
Konigreich, dass Projekte oft nicht realisiert werden. In Ungarn sind dafiir vor allem flexible Fristen
ohne wirksame Sanktionen verantwortlich, wahrend in GroBbritannien geringe P6nalen und fehlende
finanzielle Sicherheiten den Anreiz zur Umsetzung schwachen. In beiden Fallen wird zudem deutlich,
dass sich Produzent:innen — insbesondere bei veranderten Marktbedingungen — bewusst gegen eine
Realisierung oder einen Verbleib im CfD-System entscheiden kdnnen, um Riickzahlungs-
verpflichtungen zu vermeiden. Um dies zu verhindern, sollten CfDs mit festen Realisierungsfristen,
angemessenen Sanktionen und ohne Ausstiegsmoglichkeit nach Vertragsbeginn ausgestaltet werden.

Zusammenfassend zeigt sich, dass CfDs ein wirkungsvolles Instrument zur Forderung erneuerbarer
Energien sein kdnnen — vorausgesetzt, sie werden mit marktintegrierenden Elementen, realistischen
Umsetzungsfristen und klaren Regeln zur Vermeidung strategischer Ausnutzung kombiniert.
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Wahrend die Analyse der CfD-Systeme deren institutionelle und regulatorische Dimension
verdeutlicht hat, ist fiir die Bewertung ihrer Wirksamkeit auch die Entwicklung der Strommarkte
entscheidend. Im nachsten Kapitel werden daher historische und kiinftige Strompreistrends sowie
Marktwerte modelliert.
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6 Strompreistrends und kiinftige
Marktwerte

Es wurden historische und zukiinftige Entwicklungen der Strompreise und Marktwerte erneuerbarer
Energien in Osterreich und Europa analysiert, mit dem Ziel, Szenarien fiir die Weiterentwicklung des
Marktpramienférdermechanismus in Osterreich zu schaffen. Der Fokus liegt auf den wirtschaftlichen
Auswirkungen von Marktpramien- und CfD-Systemen sowie auf den entscheidenden Einflussfaktoren
fir die Marktintegration erneuerbarer Energien.

6.1. Historische Entwicklung von Strompreisen und Marktwerten

Die Analyse der historischen Strompreise und Marktwerte zeigt starke Schwankungen, besonders im
Jahr 2022, das durch groRe Disruption auf den Strommarkten gepragt war. Diese Schwankungen
wurden durch geopolitische Faktoren und Unsicherheiten im Energiemarkt beeinflusst. Der
Marktwert erneuerbarer Energien zeigt saisonale und technologieabhangige Unterschiede: Wind-
und Wasserkraft wiesen stabilere Marktwerte auf, wahrend PV starker schwankte, besonders
wahrend der Sommermonate.
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Abbildung 3: Historische Strompreisentwicklung in Osterreich. Quelle: Eigene Darstellung
basierend auf (BMK, 2023; ENTSO-E, 2024; Resch et al., 2021) sowie EEX-Preisdaten.

Abbildung 3 zeigt die historische Entwicklung der Strompreise in Osterreich, wihrend Abbildung 4
und Abbildung 5 die Referenzmarktpreise und -werte fir die Jahre 2019-2024 darstellen.
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REFERENZMARKTPREIS gemaR §12 Erneuerbaren-Ausbau-Gesetz

(Arithmetischer Mittelwert der stiindlichen Day-Ahead-Marktkopplungspreise)

B Referenzmarktpreis gemaR §12 EAG
30

20

Cent/ kWh

10,21

4,01

2019 2020 2021 2022 2023
Quelle: E-Control | 10.01.2024

Abbildung 4: Historischer Referenzmarktpreis in Osterreich 2019-2023. Quelle: (E-Control,
2024a).

REFERENZMARKTWERT gem §13 EAG
(Monatswerte ab 2022)

—= Referenzmarktpreis [Day-Ahead Base] Wasserkraftanlagen B Windkraftanlagen [ Photovoltaikanlagen
60

50
40

30

Cent/kWh

20

Quelle: E-Control | Datenstand: 05. Juni 2025

Abbildung 5: Historische Referenzmarktwerte fiir Januar 2022 bis November 2024. Quelle:
Bearbeitet nach (E-Control, 2024b).

6.2. Methode und Annahmen der Szenariomodellierung

Zur Prognose zukiinftiger Entwicklungen wurde das Modell IESopt (Integrated Enegy System
Optimisation) des AIT verwendet, das eine integrierte Analyse des Strommarktes und der
Sektorkopplung ermdglicht (Strémer et al., 2021). Die Szenarien fiir 2030 und 2050 wurden anhand
von Annahmen zu Stromnachfrage, Emissions- und Brennstoffpreisen sowie technologischen
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Entwicklungen modelliert. Es wurden zwei Hauptszenarien bericksichtigt: das Reference (REF)-
Szenario und das Decarbonisation Needs (DN)-Szenario, das eine starkere Dekarbonisierung und eine
héhere Stromnachfrage vorsieht.

Abbildung 6 und Abbildung 7 zeigen die modellierten Strombedarfsprognosen fiir Osterreich und
weitere europaische Lander im Jahr 2030 und 2050.
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Abbildung 6: Jahrlicher Strombedarf in Osterreich in den beiden Szenariowelten Decarbonisation
Needs (DN) und Reference (REF) fiir 2030 und 2050.
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Abbildung 7: Jahrlicher Strombedarf in den modellierten Landern in den beiden Szenariowelten
Decarbonisation Needs (DN) und Reference (REF) fiir 2030 und 2050.

6.3. Ergebnisse der Modellierung von Strompreisen und Marktwerten

Die Modellierung der Strompreise fiir 2030 und 2050 zeigt, dass die Preise in Landern mit hherem
Anteil erneuerbarer Energien in der Regel niedriger sind. Dies ist besonders im DN-Szenario der Fall,
in dem eine hohe Elektrifizierung und Sektorkopplung erwartet werden. Die Preisunterschiede
innerhalb eines Landes werden durch saisonale Schwankungen in der Erzeugung und Nachfrage
sowie durch die Flexibilitat des Systems verstarkt.

Abbildung 8 veranschaulicht die GroBhandelsstrompreise fir die modellierten Lander fir 2030 und
2050 in den verschiedenen Szenarien.
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Abbildung 8: GroRhandelsstrompreise in EUR2020/MWh fiir die modellierten Lédnder fiir 2030
und 2050 sowie das REF- und DN-Szenario fiir alle modellierten Szenarien. Darstellung ohne
statistische Outliers.

6.4. Marktwerte und Marktwertfaktoren

Die Analyse der Marktwerte fiir verschiedene erneuerbare Erzeugungstechnologien zeigt, dass
steuerbare Technologien wie Biomasse und Pumpspeicherkraftwerke hohere Marktwerte aufweisen,
wahrend fluktuierende Technologien wie Windkraft und PV aufgrund der Kannibalisierungseffekte
tendenziell niedrigere Marktwerte erzielen. Diese Ergebnisse verdeutlichen die Notwendigkeit,
Flexibilitatsoptionen zu integrieren, um die Marktintegration erneuerbarer Energien zu fordern.

Zur Bewertung der Unsicherheiten wurden vier Sensitivitdtsanalysen durchgefiihrt, die den Einfluss
von Flexibilitat, Netzkapazitaten, Preisen und Energiemix untersuchen. Die Ergebnisse zeigen, dass

eine reduzierte Flexibilitat (z. B. weniger Speicher) und eingeschrinkte Netzkapazitdten zu hoheren
Strompreisen fiihren kénnen, da teurere Erzeugungsalternativen erforderlich sind, um die fehlende
Flexibilitat auszugleichen.

Abbildung 9 zeigt die modellierten Marktwerte fiir 2030 und 2050 fiir Osterreich.
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Abbildung 9: Marktwerte in EUR2020/MWh fiir Osterreich fiir die Jahre 2030 und 2050 sowie die
modellierten Szenariowelten REF und DN (jeweils das Base Szenario und die vier
Sensitivitatsldufe). Die betrachteten Technologien sind Bioenergie (biomass), Pumpspeicher
(Hydro PS), Speicherkraftwerke (Hydro Res), Laufwasserkraft (Hydro RoR), Photovoltaik (PV) und
Windkraft (Wind onshore).

6.5. Schlussfolgerungen Strompreistrends und Marktwerte

Die historische Entwicklung der Strompreise und Marktwerte zeigt, dass die letzten vier Jahre
besonders durch auBergewdhnliche Dynamiken in den Strompreisen und Marktwerten gepragt
waren — insbesondere wahrend der Jahre 2021 und 2022, als die Preise aulRergewdhnlich hoch
ausfielen. Diese Periode war von starken Schwankungen und Verdanderungen gekennzeichnet, die
grofStenteils durch externe Faktoren, vor allem geopolitische Ereignisse, beeinflusst wurden. Diese
auBergewodhnlichen Bedingungen haben die Analyse und das Verstandnis der Marktwertdynamiken
erheblich gepragt.

Die Analyse ergab, dass der Marktwert erneuerbarer Stromerzeugungstechnologien stark von der
jeweiligen Erzeugungstechnologie und den saisonalen Bedingungen abhangt. Verschiedene
Technologien wie Windkraft, PV, Biomasse und Wasserkraft weisen unterschiedliche Marktwerte auf,
die je nach Jahreszeit und Nachfragebedingungen variieren. Diese Unterschiede sind von groRer
Bedeutung fiir die Planung und Bewertung der zukiinftigen Energieerzeugung und -verteilung.

Die Sensitivitatsanalysen im Rahmen der Modellierungen verdeutlichten den Einfluss von Emissions-
und Brennstoffpreisen: Der Effekt dieser Faktoren auf Strompreise und Marktwerte verringert sich
mit steigendem Anteil erneuerbarer Energien im Stromsystem. In Systemen mit einem hohen Anteil
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an erneuerbaren Energien sind die Preise weniger anfallig flir Schwankungen bei den Emissions- und
Brennstoffkosten, da die Abhangigkeit von fossilen Brennstoffen verringert wird. Dies flihrt zu einer
stabileren Preisstruktur und geringerer Volatilitat. Gleichzeitig wurde deutlich, dass die Verfiigbarkeit
von Flexibilitdt — beispielsweise durch Speicherlésungen und Netzausbau — einen immer gréReren
Einfluss auf die Strompreise und Marktwerte hat, besonders in Systemen mit einem hohen Anteil
erneuerbarer Energien. Mit wachsendem Anteil erneuerbarer Energien wird die Flexibilitat des
Systems zunehmend entscheidend, um Schwankungen in der Stromerzeugung und -nachfrage
auszugleichen. Eine reduzierte Flexibilitat fihrt zu héheren Strompreisen, da teurere
Erzeugungsoptionen herangezogen werden miissen, um die fehlende Flexibilitdt zu kompensieren.
Dies hat auch Auswirkungen auf die Marktwerte. Daher wird die zukiinftige Bedeutung der
Flexibilitat fiir die Stabilitat der Strompreise und Marktwerte als sehr hoch eingeschéatzt. Im Hinblick
auf den Ubergang zu einem stirker auf erneuerbare Energien ausgerichteten Energiesystem wird die
Fahigkeit, flexibel auf Schwankungen in Angebot und Nachfrage zu reagieren, von entscheidender
Bedeutung sein. Investitionen in Speichertechnologien, Netzausbau und andere Flexibilitatslésungen
werden daher wesentlich sein, um stabile und wettbewerbsfahige Strompreise zu sichern. Insgesamt
zeigt die Analyse, dass die Marktwertdynamiken und Strompreise kiinftig stark von der Verflgbarkeit
von Flexibilitat und dem Anteil erneuerbarer Energien im System abhangen werden.

Die dargestellten Ergebnisse flieBen in die Entwicklung der Losungskonzepte fiir die
Weiterentwicklung der Marktpramienregelungen ein. Im folgenden Kapitel werden zudem PPAs und
deren Rolle und Zusammenspiel mit Fordermechanismen naher beleuchtet.
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7 Die Rolle von PPAs im Zusammenhang
mit Férdersystemen

Power Purchase Agreements (PPAs) gewinnen in Europa zunehmend an Bedeutung als langfristige
Abnahmevertrage fiir erneuerbare Stromerzeugungsanlagen. Sie bieten Unternehmen Preisstabilitat
und Versorgungssicherheit und férdern gleichzeitig den Ausbau erneuerbarer Energien. Im Folgenden
soll die Entwicklung von PPAs in Europa, ihre Bedeutung fiir Osterreich sowie das Verhiltnis zu
staatlichen Fordermechanismen wie Contracts for Differences (CfDs) und Marktpramien erldutert
werden.

Die EU hat mit der 2024 verabschiedeten Strommarktreform (Uberarbeitung der EU-Elektrizitits-
binnenmarktrichtlinie und -verordnung) die Weichen fir die kiinftige Gestaltung des Strommarktes in
den Mitgliedsstaaten gestellt. Fir den Ausbau erneuerbarer Energien sind dabei zwei zentrale
Mechanismen vorgesehen: Der geforderte Ausbau soll Gber Contracts for Differences (CfDs) erfolgen,
wiahrend der ungeférderte Zubau durch die Starkung und Ausweitung langfristiger Stromliefervertrage
(PPAs) vorangetrieben wird (dena, Risikoabsicherung fiir PPAs. Auswirkungen auf die
Projektfinanzierung, 2025). Laut neuer Elektrizitatsbinnenmarktverordnung missen Mitgliedstaaten
MaBnahmen ergreifen, um finanzielle Risiken bei PPAs zu mindern und den Zugang zu langfristigen
Vertragen wie PPAs und CfDs zu erleichtern. Diese Vertrage sorgen fiir stabile Verbraucher:innenpreise
und verlassliche Einnahmen fir Erzeugende erneuerbarer Energien (European Commission, 2024).

7.1. Entwicklung von PPAs in Europa

PPAs haben sich in Europa zu einem zentralen Instrument fir den Ausbau erneuerbarer Energien
entwickelt. Stand Anfang 2024 wurden Europa insgesamt 40 GW durch (Corporate) PPAs vertraglich
gesichert (SolarPower Europe, 2024). Allein im Jahr 2024 kamen 15 bis 19 GW hinzu (Wood Mackenzie,
2025), (Pexapark, 2025). Betrachtet man die einzelnen Lander, liegt Spanien mit 4,66 GW an der Spitze
der kontrahierten PPAs. Deutschland folgt mit 2,04 GW auf dem zweiten Platz, siehe Abbildung 10. In
Spanien dominiert — wenig Giberraschend — PV-Strom den PPA-Markt. In Deutschland hingegen liefern
sich Wind- und PV-Strom ein enges Rennen (pv magazine, 2024), (Pexapark, 2025). Dieses Wachstum
wird durch die steigende Nachfrage nach nachhaltiger Energie und die Absicherung gegen volatile
Strompreise getrieben. Unternehmen nutzen vermehrt PPAs, um ihre Nachhaltigkeitsziele zu
erreichen und sich gegen Preisschwankungen abzusichern.
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Abbildung 10: PPA-Volumina 2024 in Europa (Pexapark, 2025).

Der PPA-Markt in Europa ist sehr volatil. Abbildung 11 zeigt die Entwicklung von europaischen PPAs
zwischen 2019 und 2024, die zwischen Unternehmen und nicht mit einem Energieversorger
abgeschlossen werden (Corporate PPAs) als year-over-year (yoy) Wachstum. Dabei wird ersichtlich,
dass Krisen, wie etwa die Covid-Pandemie und die Energiepreiskrise grofRen Einfluss auf die
Entwicklung am PPA-Markt hatten/haben (Pexapark, 2025).
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Abbildung 11: YoY-Entwicklung von europdaischen Corporate PPAs 2019-2024 (Pexapark, 2025).

28 von 70



Eine Analyse der 8 Lander Frankreich, Griechenland, Ungarn, Irland, Italien, Polen, Spanien und dem
Vereinigten Konigreich zeigt, dass der PPA-Markt besonders in Spanien stark ausgepragt (siehe
Abbildung 12). In Ungarn und Griechenland kénnen kaum nennenswerte PPA-Aktivitdten verzeichnet
werden (Aurora Energy Research, 2022), (windeurope, 2024).
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Abbildung 12: Neu abgeschlossene PPA-Kapazitaten der 8 verglichenen Lander 2021-2023
(Aurora Energy Research, 2022), (windeurope, 2024)2.

Auch bei den Preisentwicklungen bestehen groRRe Unterschiede. In Abbildung 13 wird deutlich, dass
spanische PPAs im Durchschnitt deutlich glinstiger ausfallen als etwa im Vereinigten Koénigreich oder
Polen.

2 Genaue Daten sind fiir Ungarn nicht verfiigbar, daher wurden die Volumina auf Basis 6ffentlich zuginglicher
Daten geschatzt. Zudem gibt es einige Diskrepanzen zwischen verschiedenen PPA-Datenbanken, sodass die
dargestellten Werte fir alle Lander geringfligig von den tatsachlichen Werten abweichen kénnen.

29 von 70



PPA-Durchschnittspreis

160
140
120
100

80

60
40
20

2022Q2 2022Q3 2022Q4 2023Q1 2023Q3 2023Q4 2024Q1

e Frankreich UK e= o eoltalien e=e=a= Polen Spanien

Abbildung 13: Entwicklung der PPA-Preise der 8 verglichenen Lander 2022 Q2-2024 Q1.

Der 6sterreichische Markt zeigt ebenso einen dynamischen, wenn auch noch nicht auSerordentlich
hohen Anstieg in der Nachfrage nach PPAs, insbesondere bei grofRen Industriekunden und
mittelstandischen Unternehmen, die ihre Energieversorgung nachhaltig und wirtschaftlich gestalten
wollen (Pexapark, 2025).

7.2. Treiber und Barrieren von PPAs in Europa

Die Europaische Investitionsbank kommt in einer Studie von 2020 (durchgefiihrt durch Baringa) zum
Schluss, dass trotz staatlicher Unterstitzung der Markt flir Corporate PPAs durch sinkende
Technologiepreise und eine steigende Nachfrage nach griinem Strom wachsen. Die MarktgrofRe hangt
von Faktoren wie den Preisen (Energiepreise, Technologiepreise), staatlicher Forderung,
Risikobereitschaft und Nachfrage der Abnehmer:innen ab (EIB, 2022).

Zentrale Barrieren sind die begrenzte Risikobereitschaft vieler Abnehmer:innen, insbesondere in
margenstarken Branchen wie Industrie oder Konsumgiter, sowie lange Bauzeiten bei Offshore-
Windprojekten. Zudem stellt die Kreditwirdigkeit vieler Unternehmen ein Hindernis dar, da Banken
oft nur Projekte mit gut bewerteten Vertragspartner:innen finanzieren. Auch eine Studie der DENA aus
dem Jahr 2025 kommt zum Schluss, dass fehlende Ausfallsgarantien (insbesondere auf
Abnehmer:innenseite) ein zentrales Hemmnis der PPA-Projektfinanzierung darstellen (dena,
Risikoabsicherung fiir PPAs. Auswirkungen auf die Projektfinanzierung, 2025). Weitere
Herausforderungen sind die mangelnde Standardisierung von PPA-Vertragen und fehlende
Absicherungsinstrumente flr langfristige Strompreise (EIB, 2022).

Die Marktdynamik unterscheidet sich regional stark: Wahrend Frankreich und Irland grolSe
Abnehmer:innenpotenziale haben, fehlt es dort an der Integration staatlicher Forderungen mit dem
PPA-Markt. Iberien und die Nordics sind bereits etablierte Méarkte, wahrend Deutschland, die
Niederlande und Italien durch starke Unternehmensnachfrage folgen kénnten. Osteuropdische Lander
wie Polen und Rumanien haben attraktive Investitionsbedingungen, jedoch fehlt es an regulatorischer
Stabilitat und Marktkenntnis (EIB, 2022).
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Die Kosten der erneuerbaren Stromproduktion variieren ebenso stark. Die Geschwindigkeit, mit der
Netzparitat erreicht wird, ist nicht in allen europaischen Landern gleich hoch. Dafiir gibt es zwei
Hauptgrinde: Erstens lagen in einigen Landern die Strommarktpreise lber dem europdischen
Durchschnitt, was das Erreichen der Netzparitat beschleunigt, wie in Spanien, GroRbritannien und
Italien. Zweitens sind die geografischen und klimatischen Bedingungen von Land zu Land
unterschiedlich. Dies wirkt sich auf die Produktionskosten fiir erneuerbare Stromproduktion wie Solar-
und Windenergie aus (CREG, 2024).

Hinsichtlich Finanzierung zur Férderung von PPAs kénnen Banken verschiedene Finanzinstrumente
einsetzen, darunter projektgebundene Kredite zur Risikominderung, Bau- und hybride Finanzierungen
fir Offshore-Windprojekte sowie Kreditgarantien fiir kleinere Unternehmen. Diese Instrumente
konnten die Marktakzeptanz von PPAs verbessern, Standardisierung fordern und zusatzliche
Investitionen ermdoglichen (EIB, 2022).

7.3. Zusammenspiel PPAs und Férdermechanismen (CfD, Marktpramie)

PPAs kdnnen in direkter Konkurrenz zu traditionellen Férdermechanismen wie CfDs und Marktpramien
stehen, oder aber auch diese ergdanzen. Wahrend CfDs einen festen Preis garantieren und Preisrisiken
minimieren, bieten Marktpramien Anreize zur Integration erneuerbarer Energien in den Markt.

e CfDs: Staatlich garantierte Preise fiir erzeugte Energie bieten Investor:innen Preisstabilitat.
CfDs reduzieren das Marktpreisrisiko, indem sie Differenzzahlungen leisten, wenn der
Marktpreis unter dem vereinbarten Wert liegt.

e Marktpramien: (Gleitende) Pramien auf den Marktpreis, meist ohne oder mit nur teilweise
Rickverglitungsmechanismen, incentivieren die Direktvermarktung erneuerbarer Energien
und fordern die Marktintegration.

PPAs kdonnen diese Mechanismen durch flexible, vertragliche Vereinbarungen, die unabhéangig von
staatlicher Unterstiitzung sind, ergdnzen. Manche Staaten ermdglichen allerdings keine Kombination
von PPAs mit staatlichen Forderinstrumenten. Im Laufe des Jahres 2024 zeigte sich zunehmend der
Wettbewerb zwischen staatlich unterstiitzten CfD-Programmen und dem PPA-Markt. Lander wie
Vereinigtes Konigreich, Deutschland, Frankreich und Polen passten ihre Hochstpreise an die
gestiegenen Kosten an, wodurch die Differenz zwischen Auktionspreisen und marktgetriebenen PPA-
Preisen wuchs (Pexapark, 2025).

Eine Analyse der Lander Frankreich, Griechenland, Ungarn, Irland, Italien, Polen, Spanien und dem
Vereinigten Konigreich zeigt, dass Polen und Spanien parallele Verkaufe Gber PPAs im CfD-Regime
ausschlieBen, das Vereinigte Kénigreich solche Kombinationen allerdings teilweise unter Auflagen
erlaubt (siehe Tabelle 9). In Frankreich wird der Erhalt von Herkunftsnachweisen (HKN) bei
gleichzeitiger PPA-Nutzung untersagt (Stakeholders, 2024).
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Tabelle 9: Spezielle Regelungen in den acht betrachteten Landern bezlglich des Verhaltnisses
zwischen CfD-Abschliisse und PPAs (Stakeholders, 2024).

Land Spezielle Regelungen fiir PPAs und CfD-Abschliisse

Frankreich Projekte, die am staatlichen Forderprogramm teilnehmen und parallel ein PPA
unterzeichnen, sind nicht fiir HKN berechtigt.

Griechenland PPA-Projekte haben Vorrang in der Anschlusswarteschlange.

Ungarn PPA-Projekte (aulRer vor-Ort PPAs ohne Einspeisung ins Netz) missen 40 % hohere
Einkommenssteuer zahlen als Projekte, die am staatlichen Auktionssystem
teilnehmen.

Irland Keine speziellen Regelungen.

Italien Keine speziellen Regelungen.

Polen Projekte, die am staatlichen Férderprogramm teilnehmen, diirfen keine PPAs
abschlieRen.

Spanien Projekte, die am staatlichen Férderprogramm teilnehmen, diirfen keine PPAs
abschlieRen. Sie konnen nur auf dem GrofShandelsmarkt verkaufen, wenn die Anlage
vor Ablauf der Realisierungsfrist betriebsbereit ist, nach Ablauf der Frist miissen sie
innerhalb des Auktionsférderprogramms verkaufen.

Vereinigtes Projekte, die am staatlichen Férderprogramm teilnehmen, diirfen nur Utility-PPAs mit
Kénigreich Energieversorgungsunternehmen abschlieRen, jedoch keine Corporate-PPAs (PPA
direkt mit abnehmendem Unternehmen).

Einige Lander, wie Norwegen und Schweden, haben Foérdermechanismen fiir die erneuerbare
Energieerzeugung eingefiihrt, die das Entstehen von PPAs férdern. Diese Lander haben
Unterstlitzungsmechanismen geschaffen, die Produzent:innen Marktschwankungen aussetzen.
Tatsachlich wird die gewahrte Forderung auf der Grundlage eines festen Preises berechnet. Dies
schafft einen Anreiz, langfristige Festpreisvertrdage, wie Corporate PPAs, abzuschliefen, um dieses
Risiko abzudecken und stabile Einnahmen zu gewahrleisten. In Abwesenheit eines langfristigen
Festpreisvertrags wird die Produktion zu Marktpreisen verkauft. Liegen die Marktpreise unter dem fir
die Forderberechnung angesetzten Festpreis, ist die tatsachliche Rentabilitat des Projekts niedriger als
die im Fordermechanismus angenommene.

Umgekehrt haben sich Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien in Belgien (wie auch in
Osterreich) von einem Modell mit fester Unterstiitzung pro erzeugter Megawattstunde zu
Mechanismen entwickelt, die von Marktpreisen abhangen. Dabei wird ein Durchschnitt der
Borsenpreise des Referenzmarktes (z.B. Terminmarkt oder Day-Ahead-Markt) Gber einen gewissen
Produktionszeitraum (Monat, Halbjahr, Jahr) als Referenzwert herangezogen. Um ihr finanzielles Risiko
zu verringern, werden Produzent:innen daher ermutigt, ihre Produktion zu einem Preis zu verkaufen,
der dem im Férdermechanismus beriicksichtigten Referenzpreis entspricht, d. h. auf der Grundlage
des Referenzmarkts basiert. Dieser Ansatz unterscheidet sich von den Bediirfnissen von
Industrieunternehmen, die bei PPAs liber mehrjahrige Zeitraume hinweg feste Preise bevorzugen.
Daher fordert diese Art von Fordermechanismus fiir erneuerbare Energien nicht die Entwicklung von
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PPAs. In anderen Landern, wie Italien und Danemark, haben MalRnahmen wie das Verbot bestimmter
Technologien in Ausschreibungen oder staatlich verordnete Kiirzungen der offentlichen Férderung
ebenfalls die Nutzung von PPAs beeinflusst (CREG, 2024).

7.4. Risikoabsicherung von PPAs

Ein stabiler regulatorischer und marktwirtschaftlicher Rahmen ist fir die Marktakteur:innen
unerlasslich. Dabei sollte besonders darauf geachtet werden, wie PPAs mit dem aktuellen
Marktpramienmodell und einer moglichen zukinftigen symmetrischen Marktpramie in Form von CfDs
zusammenspielen. Zusatzlich kdnnten steuerliche Anreize die Attraktivitdat von PPAs steigern.

Angesichts der Finanzierungsrisiken bei PPA-Projekten konnte die Einflihrung einer staatlichen
Ausfallgarantie gepriift werden, um das Risiko fiir Abnehmer:innen zu verringern (dena, 2023).

Hinsichtlich Risikoabsicherung fir die Erzeugerseite verfolgen europdische Lander unterschiedliche
Strategien (siehe Tabelle 10). Die Finanzierungskosten liegen fiir PPAs hoher als fir staatlich geférderte
Projekte, da Banken das Risiko anhand der Bonitdt des Abnehmenden bewerten. Unternehmen mit
schlechterer Bonitat haben daher oft nur eingeschrankten Zugang zu glinstigen PPAs. Einige
europdische Lander haben bereits Instrumente zur Risikoabsicherung eingefiihrt, um das
Finanzierungsrisiko zu senken und PPAs wettbewerbsfahiger zu machen. Eine staatliche Absicherung
konnte PPAs als Industriestrompreis-Alternative weiter starken (dena, 2025). Ein Beispiel stellt das
norwegische Modell dar, in dem der Staat bei Zahlungsausfall des PPA-Abnehmenden einspringt und
dabei die Stromlieferung abnimmt bzw. vergiitet (Deloitte, 2024).
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Tabelle 10: PPA-Absicherungsmechanismen in Norwegen, Spanien und Frankreich (dena, 2025).

Land Garantie Berechtigte Berechtigte PPA-Anforder- Garantie- Finanzierung
-geber:in  Abnehmer:in Erzeuger:in ungen struktur
Nor- Export Unternehmen Keine Technologie-  Laufzeit 7-25 80 % der Selbstfinanzieru
wegen Finance der Holz-, oder Jahre, Differenz ng durch
Norway Holzverarbeitun  Standortbeschrank  Mindestvolume zwischen Pramien
(Eksfin) gs-, Chemie- ungen; auch n 35 GWh, jahrlichem
oder Anlagen aulRerhalb  physisch oder Spotpreis
Metallindustrie Norwegens finanziell und PPA-
mit > 10 GWh moglich Preis, Eksfin
Jahresverbrauc Ubernimmt
h, Konsortien Verkauf,
jahrliche
Abrechnung
Spanien FERGEI Zertifizierte Strom aus Laufzeit 5-20 80 % der Finanzierung
liber stromintensive erneuerbaren Jahre, Verluste liber FERGEI-
CESCE Unternehmen Quellen mit Mindestabdecku  durch Fonds (200 Mio.
mit >1 GWh Herkunftsnachweis  ngvon 10 % des Nichtzahlun Euro/Jahr, 600
Jahresverbrauc , keine Forderung Strombedarfs g des Mio. Euro fir
hund 50 % Off-  bereits Abnehmers die ersten 3
Peak-Verbrauch  subventionierter oder Jahre)
Anlagen Finanzinstitu
ts
Frank- GER Uber Unternehmen Onshore-Wind- Laufzeit 10-25 80 % der 68 Mio. Euro
e Bpifrance aus oder PV-Anlagen Jahre, Differenz Fonds,
Rohstoffabbau auf franzésischem Mindestvolume zwischen Kombination
oder Festland, Neu- n5GWh monatliche aus Pramien
Fertigungssekto  oder Repowering- (Einzelabnehmer  m Spotpreis  und
r mit Sitz und Anlagen :in) oder 10 und PPA- Abschopfung
Verbrauch in GWh Preis, unerwarteter
Frankreich (Konsortien) monatliche Gewinne bei
Abrechnung, hohen
virtuelle Spotpreisen
Verrechnun
g mit
unerwartete
n Gewinnen

In Deutschland kann das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) eine indirekte Absicherung fir
erneuerbare Energieprojekte bieten, sofern die Anlagen forderfahig sind und in den Ausschreibungen
einen Zuschlag erhalten. Durch die monatliche Mdoglichkeit, die VerauRerungsform zu wechseln —etwa
von einer sonstigen Direktvermarktung (darunter fallen PPA-Vertrage, wenn die Herkunftsnachweise
ebenso verduRert werden sollen) in die geforderte Direktvermarktung — kann das EEG als eine Art ,,Fall-
Back-Option“ dienen. Dies bedeutet, dass ein Projekt im Falle eines Ausfalls des PPA-Abnehmenden
oder bei einem offenen Anschlussvertrag weiterhin durch die EEG-Férderung abgesichert ware.
Allerdings ist unklar, ob diese Moglichkeit langfristig bestehen bleibt, da sie Teil der aktuellen
Diskussion um die Weiterentwicklung des deutschen Strommarktdesigns ist (dena, 2025).

In Osterreich gibt es eine vergleichbare Absicherung durch das Erneuerbaren-Ausbau-Gesetz (EAG). Da
die Direktvermarktung im EAG nicht naher spezifiziert ist, ware es theoretisch moglich, ein PPA trotz
einer Forderzusage im Marktpramienmodell zu nutzen. Dadurch kénnte auch das EAG eine gewisse
Ausfallsicherung fiur PPA-Projekte bieten (RIS, 2025). Hier gilt es allerdings im Gegensatz zur
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Marktpramienférderung in Deutschland zu unterscheiden, dass in Osterreich fir Windkraft- und
Wasserkraftanlagen grofRer 10 MW und fiir PV-Anlagen gréBer 5 MW bereits eine Riickzahlungspflicht
von 66% der Mehrerlose besteht, wenn der anzulegende Wert den Referenzmarktwert um 40%
Ubersteigt. Diese Rickzahlungspflicht, welche sich auf den Day-Ahead-Markt als Referenzmarkt
bezieht, wiirde PPA-Abschliisse eher verhindern.

7.5. Schlussfolgerungen und Zukunftsperspektiven bzgl. PPAs

PPAs haben sich in Europa zu einem zentralen Instrument flir den Ausbau erneuerbarer Energien und
zur Forderung der Energiewende entwickelt. Sie bieten langfristige Preisstabilitat, flexible
Vertragsgestaltungen und eine unabhangige Finanzierung von erneuerbaren Energieprojekten. Tabelle
11 zeigt zusammenfassend die in diesem Bericht beschriebenen Treiber und Barrieren fiir PPAs.

Tabelle 11: Zusammenfassung der wichtigsten Treiber/Barrieren fir PPAs (EIB, 2022), (CREG,
2024), (dena, 2025), (Pexapark, 2025).

EU-weit Landerspezifisch PPA-spezifisch
Treiber/ e Rechtlicher Rahmen ¢  Kosten EE- *  Vertragskomplexitat —
Barrieren o EE-Ziele Stromproduktion fehlende

o Nachhaltigkeit (,,Netzparitat”) Standardisierung
sreporting *  Nachfrage *  Risiko-Allokation

o Weitere Unternehmen/Industrie o Kredit-
Vorgaben (z.B. * Energiemix (CO,- /Ausfallsrisiko
RFNBO, Intensitat) abnehmende
Additionality) *  Regulatorischer Rahmen Partei

e  Marktentwicklungen o Ausgestaltung EE-
/-events Fordersystem

(ndchste Folie)

o Ausfallsgarantien
o Investitionsbedingu
ngen, steuerliche
Hindernisse/Erleich

terungen

In Osterreich spielen PPAs derzeit jedoch noch eine untergeordnete Rolle. Theoretisch sind PPA-
Abschliisse in  Osterreich moglich, praktisch jedoch kaum umsetzbar, da durch die
Marktpramienregelung (und etwaig zukiinftige CfD-Regelungen) eine potenzielle Riickzahlungspflicht
entsteht — ein erhebliches Risiko, das vom Anlagenbetreibenden getragen werden miisste. Sollte hier
ein PPA-Hochlauf politisch angestrebt werden, sollte hier eine separate Férderschiene oder der PPA-
Preis als Referenzmarktwert herangezogen werden, um die Abschopfung von nicht vorhandenen
Ubergewinnen zu verhindern.

Die Wahl des Forder- oder Vermarktungsinstruments ist eng mit den Finanzierungsbedingungen von
Projekten verknupft. Daher widmet sich das nachste Kapitel der Frage, wie Kapitalkosten und WACC-
Konzepte die Investitionsbereitschaft beeinflussen.
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8 Allgemeine Finanzierungsbedingungen
im Zusammenhang mit staatlichen
Forderungen

Im Zuge des Projektes wurde untersucht, wie im Rahmen einer Weiterentwicklung der
Marktpramienregelung angemessen auf Finanzierungsbedingungen eingegangen werden kann. Dabei
soll einerseits die Wirtschaftlichkeit des Fordersystems beachtet werden, d.h. die anfallenden
Gesamtkosten reduziert werden. Andererseits sollen methodisch einfache und klar zu
kommunizierende, konzeptionell soweit wie moglich abgesicherte Vorgehensweisen gesucht werden.

Im Zentrum der Darstellungen steht das Konzept des WACC, nicht zuletzt aufgrund seiner hohen
praktischen Bedeutung und der damit einhergehenden Anerkennung, die er im vorherrschenden
Diskurs erfahrt. In Kapitel 8.1 wird es in Folge dargestellt und auf seine Eignung fiir den
Untersuchungsgegenstand gewdiirdigt. Hiernach folgt eine Betrachtung, in welcher Weise
Finanzierungsbedingungen im Allgemeinen und das WACC-Konzept im Speziellen in den jlingsten
Gutachten zu Betriebs- und Investitionsforderungen zum Erneuerbaren-Ausbau-Gesetz (EAG)
bericksichtigt wurden. Die daran kniipfende gesamthafte Wiirdigung des WACC-Konzeptes geht
Uber in eine Diskussion der Ausgestaltungsvorschlage, die im vorliegenden Projekt zur zukiinftigen
Neugestaltung der Marktpramienregelung erarbeitet wurden. Hierzu lassen die erzielten Ergebnisse
— bei allen aufzuzeigenden methodischen Limitationen des WACC-Konzeptes — konkrete
Schlussfolgerungen zu, die den Projektzielsetzungen zutragen.

8.1. Die Bedeutung des WACC-Konzeptes im Rahmen der
Marktpramienregelung in Osterreich

Die Finanzierungsbedingungen, mit denen sich Energieprojekte in Osterreich konfrontiert sehen, sind
ein wesentlicher Bestimmfaktor fiir die Wirtschaftlichkeit eines Projektes

e sowohl aus Sicht der 6ffentlichen Hand (haufig als Fordergeber)
e als auch aus Sicht der Projektbetreibenden

und sind damit nicht zuletzt maRgeblich fiir den Umfang, in dem Projekte realisiert werden kdnnen
(nebst weiteren ordnungspolitischen Aspekten in Verbindung mit der Projektrealisierung). Deutlich
zeigten dies die Turbulenzen in Folge der Pandemie und des russischen Einmarsches in der Ukraine
auf. Die ansteigende Inflation und steigende Risikozuschlage auf den Kapitalméarkten verteuerten u.a.
die Finanzierung, was die Realisierung von neuen Projekten maRgeblich erschwerte. Ahnliche
schockartige Entwicklungen waren allerdings auch in der Vergangenheit zu beobachten und lassen
sich gleichsam fiir die Zukunft weder ausschliefen noch prognostizieren.

Die hohe Bedeutung der Finanzierungsbedingungen (Kapitalkosten) fir Investitionsverhalten ist
durch empirische Befunde entsprechend belegt. Beispielsweise finden sich in der Literatur Belege
dafiir, dass die Kapitalkosten in den relevanten Kalkiilen der Betreibenden ein hdheres Gewicht
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einnehmen als wie mengenmaRige Ertragsparameter (im Kontext von Photovoltaik: z.B.
Sonnenertrag; (Ondraczek & et al., 2015)).

Der Umgang mit den Finanzierungsparametern ist damit ein wichtiges Schliisselelement in
Uberlegungen zur Neugestaltung von Marktpramienregelung. Einerseits hinsichtlich der Frage, wie
mit der Bemessung derartig volatilen Parametern sachgerecht in einer Pramienregelung umgegangen
werden sollte. Andererseits hinsichtlich des noch grundlegenderen Aspektes, auf welcher
methodischen Grundlage eine Berlicksichtigung bei der Festlegung von Marktpramien erfolgen sollte.

Sowohl in der Literatur als auch in der Giberwiegenden Forderpraxis herrscht das Modell der
Weighted Average Cost of Capital (WACC) vor, um eine Festlegung angemessener
Finanzierungsparameter vorzunehmen (z.B. (Franz-Dabrowska & et al., 2021), (Bruck & et al., 2018)).
Dies tragt dem hohen Stellenwert dieses Konzeptes in weiten Teilen der Bewertungspraxis Rechnung,
ist darliber hinaus aber wenig reflektiert. Da die fiir die Ermittlung bendtigten Daten insbesondere im
relevanten Fall der nicht-borsennotierten Unternehmen nicht empirisch beobachtbar sind, wird
haufig auf Befragungen oder Riickrechnungsverfahren zurlickgegriffen. Mitunter stehen
Auktionsdaten zur Verfligung, um zu einer Ableitung zu gelangen (z.B. (Steffen & Waidelich,
Determinants of cost of capital in the electricity sector, 2022)).

In der Projektentwicklung werden haufig Kapitalkostensatze in Form von , hurdle rates” angewandt,
die vom WACC abweichen. Zumeist liegen sie dabei (iber dem WACC, sodass dieser auch hier der
WACC methodischer Ausgangspunkt ist und seine Relevanz einnimmt (z.B. (Kell & et al., 2023)). Aus
Sicht eines Fordergebers ist in diesem Zusammenhang die damit verbundene Anreizwirkung von
Bedeutung (Romeijnders & Mulder, 2022).

8.2. WACC und CAPM

8.2.1. Das Konzept des WACC

Das Konzept des WACC sieht die Ermittlung eines gewichteten Gesamtkapitalkostensatzes vor, der
Eigen- wie Fremdkapitalgebende gleichermalRen bedient. Dies soll ein MaR fiir die erwartete oder
tatsachliche Verzinsung eines durchschnittlichen Kapitalgebers sein.

FK EK
CWACC = T(FK) * (1 —_ S) *G—K + T(EK)V * G_K

cWACC = WACC

FK = Marktwert des verzinslichen Fremdkapitals

EK = Marktwert des Eigenkapitals

GK = Marktwert des Gesamtkapitals (WACC-Ansatz)

s = Unternehmenssteuersatz

r(FK) = Kosten des Fremdkapitals bzw. Renditeforderung der Fremdkapitalgebenden
r(EK), = Renditeforderung der Eigenkapitalgebenden fiir das verschuldete
Unternehmen
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Die Berechnung des WACC basiert grundsatzlich auf Marktwerten bzw. erwarteten zukiinftigen
Kapitalstrukturen, wo diese von den gegenwartigen abweichen. Wahrend die Ermittlung von
Marktwerten fur das Fremdkapital im Regelfall unproblematisch ist, liegt besonderes Augenmerk auf
der Ableitung eines Eigenkapitalkostensatzes. Dieser ist im Rahmen obiger Formel nicht nur r(EK),
maligeblich, sondern auch fiir die Gewichtung von Eigenkapital- und Fremdkapitalsatzen. Als
wichtigster Ansatz fiir diese Ableitung hat sich das Capital Asset Pricing Model (CAPM) etabliert.

Ein zentrales Anwendungsgebiet des WACC liegt einerseits in Discounted Cash-Flow (DCF)-Verfahren.
Fir die Bewertung von Unternehmen bzw. Einzelprojekten werden die Erwartungswerte zukinftiger
Zahlungsiberschiisse mit dem WACC diskontiert, um einen Kapitalwert zu ermitteln. Dieser driickt
die Vorteilhaftigkeit eines Projektes aus im Sinne der Erwirtschaftung von Riickfliissen, die iber den
maligeblichen Kapitalkosten zu liegen kommen. Die Berechnung kann mit nominellen oder realen
Wertansatzen erfolgen, wobei auf Konsistenz zwischen Zdhler und Nenner zu achten ist. Das Konzept
des WACC im Rahmen des DCF-Verfahrens ist in folgender Formel dargestellt.

UW = Unternehmenswert

CF = Cash-Flow
r = Kapitalkostensatz
t = Zeitpunkt

Flr die Ermittlung der Stromgestehungskosten (Levelized Cost of Electricity, LCOE) unterscheidet sich
die Berechnungsweise, der WACC spielt aber gleichermalien eine zentrale Rolle. Als wichtige
Besonderheit ist anzumerken, dass auf den Abzug des sog. tax shield (,,(1-s)“) zu verzichten ist. Mit
dem LCOE wird namlich ein Vorsteuerwert ermittelt, siehe folgende Formel (Fraunhofer,
Stromgestehungskosten Erneuerbare Energien, 2024, S. 39).

LCOE = Stromgestehungskosten in EUR/kWh

lo = Investitionsausgaben in EUR

A¢ = Jahrliche Gesamtkosten in EUR im Jahr t

Mt = Produzierte Strommenge im jeweiligen Jahr in kWh
i = realer kalkulatorischer Zinssatz

n = wirtschaftliche Nutzungsdauer in Jahren

t = Jahr der Nutzungsperiode (1, 2,...n)

8.2.2. Das Konzept des CAPM

Uberblick

Das CAPM ist ein Modell zur Erklarung von Wertpapierrenditen auf Kapitalmarkten. Es basiert auf
theoretischen Fundamenten wie der Portefeuilletheorie, nach deren Erkenntnis sich durch Mischung
von Wertpapieren deren Risiko reduzieren lasst, sofern die Renditen nicht vollstandig positiv
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korreliert sind. Das Risiko wird dabei als Renditeschwankung, d.h. als Volatilitdt eines Wertpapier-
Kurses, verstanden, die bezweckte Mischung als Diversifikation. Annahmegemal muss ein
vollkommener Kapitalmarkt unterstellt werden; weiters, dass alle Anlegenden dieselben
Erwartungen hinsichtlich der Renditen und Risiken der Anlage haben. Steuern und
Transaktionskosten werden nicht in die Betrachtung aufgenommen. SchlieRlich handelt es sich um
ein Ein-Perioden-Modell.

Die Annahmen, auf denen das CAPM basiert, liegen im Regelfall nicht vor. Darliber hinaus ist die
empirische Fundierung der ermittelten Ergebnisse schwach. Dennoch ist es sowohl fir
kapitalmarktbasierte Bewertungen als auch abseits des Kapitalmarkts weit verbreitet. Dies liegt
insbesondere in der theoretischen Geschlossenheit des Systems, die flir Transparenz in der
Ermittlung sorgt und damit u.a. den Raum fiir willklrliche Bewertungen einschrankt.

Die nachfolgende Abbildung 14 und die folgende Formel systematisiert die Bestandteile des CAPM
und deren Zusammenhange. Auf diese wird im Detail in den nachsten Kapiteln eingegangen.

Tgx =17 + (rm - rf) * Blevered

rex = Eigenkapitalkosten

re = BasiszinsfuRR/Zinssatz risikofreier Anlagen

rm = Erwartete Marktrendite

Bievered = Systematisches Risiko des Unternehmens

- Erwartete
Ba5|szr|fnsfuI3 Marktrendite
Eigenkapital- Risikopramie m
kosten (allgemeines
Mex Marktrisiko)
Zinssatz risiko-
Risikozuschlag freier Anlagen
I

Systemat. Risiko
des Unternehmens

R (levered)

Abbildung 14: Bestandteile und Zusammenhange des CAPM.

Basiszinsfuf}

Ausgangspunkt der Bewertung der Eigenkapitalkosten gemall CAPM ist die Annahme, dass eine
Anlage jederzeit risikolos moglich ist. Die diesfalls erhaltene Rendite wird als ,,Basiszinsful®”
bezeichnet. Sie ist dadurch charakterisiert, dass ihre Rendite nicht schwankt, sohin keine Volatilitat
existiert.

Da solche Anlagen nicht existieren, wird im Regelfall auf Anleihen der 6ffentlichen Hand mit
hervorragender Bonitat (,AAA“) abgestellt. Unter Beriicksichtigung von Aquivalenzprinzipien wie
jenem der Wahrungs- bzw. Laufzeitaquivalenz wird im deutschsprachigen Raum zumeist auf die
interne Verzinsung deutscher Staatsanleihen abgestellt. Diese werden tber die Homepage der
deutschen Bundesbank zur Verfligung gestellt bzw. lassen sich mittels Svensson-Methode ableiten.
Die Laufzeit orientiert sich an der Laufzeit bzw. Lebensdauer der bewerteten Anlage; ist diese
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unendlich, so wird haufig auf eine 30-jahrige der vergleichbaren sicheren Anlage Laufzeit abgestellt,
um den Basiszinsful} abzuleiten.

Ein wesentlicher Faktor, der die Hohe des BasiszinsfuRes bestimmt, stellt die Inflation dar. Diese
sowie geldpolitische Malknahmen, die zur Bekdmpfung von zu hohen Inflationsraten gesetzt werden,
kénnen Anleiherenditen steigen lassen.

Marktrisikopramie

Hiernach ist die Marktrisikopramie als Differenz zwischen dem Basiszinsful® und der Marktrendite zu
berechnen. Letztere ist liber einen moglichst breit zu wahlenden Index zu ermitteln. Als Beispiele
kommen etwa der MSCI World oder der STOXX Europe 600 in Betracht.

Traditionell erfolgt eine Ableitung auf Basis von am Markt beobachtbaren historischen realisierten
Renditen; dies fuihrt zu vergleichsweise stabilen Ergebnissen, die insbesondere durch die Wahl des
betrachteten Index sowie der zugrunde gelegten Analysezeitrdume beeinflusst werden. Alternativ
hat sich in der jliingeren Vergangenheit die Berlicksichtigung von erwarteten Renditen, sog. impliziter
Marktrenditen, etabliert, die neben Vorteilen aber auch spezifische Nachteile aufweisen (siehe dazu
Kapitel ,Modifikationen und deren Relevanz“).

Da die Inflation gleichermaRen die Hohe der Marktrenditen beeinflussen kann, spielt sie hier ebenso
eine wichtige Rolle. Wird die Marktrisikopramie auf Grundlage historischer Renditen ermittelt, ist sie
allerdings in ihrer gegenwartigen Héhe nicht angemessen berticksichtigt, sodass haufig
gutachterliche Anpassungen vorgenommen werden.

Beta-Faktor

Der Beta-Faktor bildet nunmehr die individuelle Risikoposition einer Anlage ab. Er gibt wieder, wie

sich die Rendite dieser Anlage im Verhaltnis zur Marktrendite entwickelt. Ein Beta von 1 bedeutet,

dass die Anlage sich im gleichen MalRe wie der Markt bewegt, ein Beta groRer als 1 deutet auf eine
Uberproportionale Bewegung hin und ein Beta kleiner als 1 auf eine unterproportionale Bewegung.
Die folgende Formel zeigt die Ermittlung des Beta-Faktors fiir eine Anlage.

i M ¥ O Cov(r;,
szl,M leW.ﬁ= (21 M)
oM Oym

pim = Korrelation zwischen Unternehmens- und Marktrendite (ri und ry)
0i, om = Volatilitat der jeweiligen Renditen

Der Beta-Faktor wird aus dem Verhaltnis der Kovarianz zwischen der Rendite der Anlage und der
Marktrendite zur Varianz der Rendite des Marktrendite abgeleitet. Die erfolgt anhand von
Zeitreihendaten mittels einfacher linearer Regression; Gestaltungsspielraum zeigt hier u.a. bei der
Wahl der Betrachtungszeitraume, die fir die Ermittlung des Beta-Faktors herangezogen werden. Eine
solche Ableitung ist allerdings grundsatzlich nur fiir bérsennotierte Anlagen (z.B. Aktien von
Unternehmen) moglich; anderenfalls ist auf Beta-Faktoren einer Peer-Group bzw. einer ganzen
Branche abzustellen, um fiir eine Anlage zu einem aussagekraftigen Ergebnis zu gelangen; hierbei
eroffnen sich weitreichende weitere Gestaltungsspielraume.
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Der Beta-Faktor erfasst nur das systematische Risiko einer Anlage, d.h. das Risiko, welches nicht
diversifiziert werden kann. Im Konzept des CAPM wird hinsichtlich des unsystematischen Risikos
namlich eine vollstandige Diversifikation unterstellt.

Aus empirischen Daten von Anlagen kann zunachst nur ein levered Beta ermittelt werden, welches
den gegebenen Verschuldungsgrad bereits beriicksichtigt. Dieser Verschuldungsgrad ist zunachst zu
bereinigen (unlevered Beta, das somit auf das operative (Geschafts-)Risiko einer Anlage abstellt), um
anschliefend eine Anpassung auf die maRgebliche Zielverschuldung zu erreichen (,re-levering”).

Einschrankungen des CAPM in der Praxis

Die bisherigen Ausfiihrungen stellten das theoretische Fundament dar, auf denen das CAPM beruht.
Die methodische Geschlossenheit und damit verbunden die Willkirfreiheit in der Vorgehensweise
sind zentrale Vorteile. Es sticht allerdings ebenso hervor, dass das Konzept auf restriktiven
Annahmen beruht, die im Kontext erneuerbarer Energieprojekte im Regelfall nicht vorliegen werden.

Einen wichtigen Problembereich, der in diesem Zusammenhang zu wirdigen ist, stellt die
Heterogenitit der Betreibenden in Osterreich dar (Thoman, 2016, S. 15). Diese kénnen in drei
verschiedene Klassen eingeteilt werden:

e borsennotiertes Unternehmen als Betreiber:in
e nicht-borsennotiertes Unternehmen als Betreiber:in
e natirliche Person als Betreiber:in

Auf Unternehmensebene lasst sich v.a. fiir die erstgenannte Kategorie von Unternehmen ein
Eigenkapitalkostensatz nach dem CAPM verlasslich ermitteln. Eine feingliederigere Differenzierung
nach verschiedenen Technologien ist auf Basis 6ffentlich zugdnglicher Daten aber bereits schwierig.
Flr nicht-boérsennotierte Unternehmen gestaltet sich die Ermittlung bereits weitaus problematischer,
wobei haufig Analogieschlisse zu borsennotierten Unternehmen — mit den soeben dargelegten
Einschrankungen — zur Anwendung gelangen kann. Sofern natirliche Personen als Betreibende in
Betracht kommen, steht die Betrachtung im dargelegten Rahmen jedoch vor besonderen
Herausforderungen. Die Abhangigkeit von Finanzierungsbedingungen und damit einhergehend von
Kapitalkosten ist zusammengefasst ein zu wiirdigender Faktor, dessen Relevanz empirisch belegt ist
(z.B. (Fraunhofer, 2021, S. 12 f.)), der jedoch im Regelfall nicht berlicksichtigt wird.

Ebenso soll das Problem des Bewertungsobjektes hervorgestrichen werden. Kapitalmarktdaten
stehen im Regelfall auf Ebene von Unternehmen in ihrer Gesamtheit zur Verfligung. Der Riickschluss
auf konkrete Projekte, die mitunter deutlich abweichende Risikoprofile aufweisen kdnnen, ist
diesfalls haufig nicht mdglich. Dies gilt auch die Identifikation einer Peer-Group, deren
Geschaftsmodell hinreichend fokussiert ist, um solche Riickschliisse zu erlauben, wird sich bei
borsennotierten Unternehmen schwierig gestalten. Empirische Studien zeigen auf, dass der
Unterschied zwischen verschiedenen Arten erneuerbarer Energietechnologien mitunter ein nicht
unbetrachtlicher ist, und dariiber hinaus stark vom Landerkontext gepragt ist (Steffen, 2020).
Insofern ist hier fir Bewertungen mit nicht zu beseitigenden Unschéarfen zu rechnen, die mitunter
betrachtliche AusmalRe annehmen kénnen.

Weitergehend ist auch anzumerken, dass Marktpramienregelungen nicht auf Betreibende, sondern
auf einzelne Projekte abstellen. Dies verscharft die soeben umrissene Problematik weiter.
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Modifikationen und deren Relevanz

Um die Kritik am CAPM zu adressieren bzw. dessen Aussagekraft zu verbessern, haben sich eine
Vielzahl an Modifikationen in Literatur und Praxis etabliert. Als wichtigste Alternativen sind dabei
zundachst zu nennen:

e Arbitrage Pricing Theory: Basiert auf der Idee, dass die Renditen eines Vermogenswerts
anhand der linearen Beziehung zwischen der erwarteten Rendite des Vermogenswerts und
einer Reihe von makro6konomischen Variablen, die das systematische Risiko erfassen,
vorhergesagt werden konnen.

e 3-Faktoren-Modell/5-Faktoren-Modell von Fama/French. Bewertung der Faktoren
»Marktrisiko”, ,GroRe” und ,,Wert“; spater erganzt um ,Ertragskraft” und , Investitionskraft”.

e Consumption CAPM: Gegenliber dem CAPM ein realistischerer, mehrperiodiger Ansatz. Die
erwartete Rendite eines Vermogenswerts hangt mit dem ,, Konsumrisiko” zusammen, d. h.
damit, wie viel Unsicherheit im Konsum durch das Halten des Vermogenswerts entstehen
wirde.

Ausgehend von drei grundlegenden Kriterien, die angewandte Methoden aus regulatorischer Sicht
erfillen sollten (Einfachheit, Nachvollziehbarkeit/Ermessensspielraume beschranken/Zeitraume der
Komponenten an Kapitalbindungsdauer anpassen) kommt (Romer, 2016, S. 77) zu folgendem
Schluss: ,Vor allem die Ermittlung der zusétzlichen Komponenten erweist sich hierbei als
Herausforderung. Die Ermittlung dieser Werte erh6ht den Arbeitsaufwand bei der
Regulierungsbehérde deutlich und ist in der Regel kompliziert. Ferner bieten weitere Komponenten
zusdtzliche Freirdume bei der Festlegung des Eigenkapitalzinssatzes, die nicht gewiinscht sind. Daher
empfiehlt es sich auch weiterhin, das CAPM fiir die Ermittlung der Kapitalkosten im Rahmen der
Regulierung zu verwenden, da es bisher keine Alternative zu einem marktorientierten Ansatz gibt.”

Eine Modifikation dieses CAPM, die in der jliingeren Vergangenheit weite Verbreitung gefunden hat,
betrifft die Ermittlung impliziter Kapitalkosten. Hierdurch sollen die Parameter des CAPM stérker an
den zukunftsgerichtete Markterwartungen ausgerichtet sein. Dies nimmt insbesondere den
Parameter der Marktrisikopramie in den Fokus, da der Basiszinsful} im Regelfall bereits
zukunftsgerichtet ermittelt wird, wahrend die zukunftsgerichtete Ermittlung des Beta-Faktors noch
mit besonderen methodischen Herausforderungen verbunden ist. Allerdings sind mit diesem Ansatz
spezifische Probleme verbunden, welche die Einsatzmoglichkeiten im Rahmen der Regulierung
beschranken:

o Implizite Kapitalkosten unterliegen in der Regel einer hohen Volatilitat

e Die erzielten Ergebnisse weisen eine starke Abhangigkeit von den getroffenen Annahmen
auf, z.B. Schatzmethoden, Analysezeitrdume und angenommene Wachstumsraten

e Darlber hinaus ist die Verknipfung implizit abgeleiteter Parameter mit historischen
Parametern (v.a. dem Beta-Faktor) methodisch problematisch.

Eine Veranschaulichung bietet die nachfolgende Abbildung 15. Diese enthalt die implizit ermittelten
Marktpramien auf Basis dreier Index-Werte, unter Angabe gewahlter Betrachtungszeitraume und
Wachstumsannahmen. Diese Parameter wiirden zu weiteren Sensitivitdten fihren.
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Abbildung 15: Entwicklung der impliziten Marktpramie (Aschauer & et al., 2025).

In der gutachterlichen Praxis etabliert ist dariiber hinaus die Integration eines Debt-Beta in das
CAPM. Dies wird als erforderlich angesehen, wenn die zum Basiszinssatz laufzeitdquivalenten
Fremdkapitalkosten des Unternehmens wesentlich vom Basiszinssatz abweichen. Diesfalls liegt ein
sogenannter credit spread vor, der das hohere Ausfallrisiko der Fremdkapitalgeber ausgleichen soll
(siehe folgende Formel, Variablenerklarungen auf S. 39.

Teg =15 + Brx * (T — 17)

Trk
Brk = —

Wobei
Als weitere Modifikationen anzufiihren sind u.a.:

e Landerrisikopramien

e Size-Premiums

e Fungibilitatszuschlage

e Zuschlage fliir mangelnde Diversifikation

In empirischer Hinsicht kommt diesen eine hohe Relevanz zu. Insbesondere fiir kleinere und nicht-
borsennotierte Unternehmen lassen sich hohere Kapitalkosten feststellen, die auf Faktoren wie die
soeben angefiihrten zuriickgefiihrt werden kdnnen. Etwa da viele Voraussetzungen des CAPM im
Kontext dieser Unternehmen nicht erfillt sind. Dennoch steht die Integration solcher Zuschlage in
das CAPM umgekehrt im Widerspruch zu dem CAPM, weswegen eine Integration in dieses abgelehnt
wird. Gefordert wird stattdessen, die von diesen Modifikationen angesprochenen Risikofaktoren in
die bereits vom CAPM vorgesehenen Parameter zu integrieren bzw. im Erwartungswert der
Zahlungsflisse, die mithilfe des CAPM diskontiert werden sollen, zu bericksichtigen. Willkiirliche
Modifikationen des CAPM sind jedenfalls abzulehnen.

Im Zusammenhang mit erneuerbaren Energieprojekten ist schlieflich zu untersuchen, inwieweit
Abschlage in den Kapitalkosten aufgrund der Nachhaltigkeit der verfolgten Geschéaftstatigkeit
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geboten sind. In der Literatur wird hier von einem ,,Greenium” gesprochen. Dessen Existenz bzw.
Hohe ist jedoch umstritten und stark schwankend; zuletzt wurde ein Riickgang festgestellt (DWS,
2024). Damit scheint auch dieser Faktor gegenwartig bewertungsirrelevant zu sein.

Die Diskussion unterstreicht einerseits die methodischen Vorziige des CAPM, zugleich aber dessen
Limitationen. Anlass und Zweck der Bewertung, fir welche auf das CAPM zuriickgegriffen wird,
sollten damit besonders im Fokus stehen. Es bleibt dabei zu bezweifeln, dass dieses Konzept im
Zusammenhang mit einer Marktpramienregelung fir erneuerbare Energieprojekten ein geeignetes
Einsatzgebiet findet.

8.3. Kapitalkostensdtze in den bisherigen Gutachten zu Betriebs- und
Investitionsforderungen zum Erneuerbaren-Ausbau-Gesetz (EAG)

Auch in den bisherigen Gutachten zur Betriebs- und Investitionsforderung im Rahmen des EAG
erfolgte ein Riickgriff auf das WACC-Verfahren. Diese verstehen sich als gutachterliche Wirdigungen
zu den Vorgaben, die sich im Rahmen des EAG dargelegt finden. § 47 Abs. 2 Z 2 EAG fordert: ,,Dabei
ist ein Finanzierungskostensatz anzuwenden, der sich aus einem gewichteten durchschnittlichen
Kapitalkostensatz fiir Eigen- und Fremdkapital unter Zugrundelegung einer Normkapitalstruktur
sowie der Ertragsteuer bestimmt. Eine marktgerechte Risikoprdmie fiir das Eigen- und Fremdkapital,
die Rahmenbedingungen des Kapitalmarktes sowie ein risikoloser Zinssatz sind zu berticksichtigen”.
Dies entspricht einer Umschreibung des Konzeptes des WACC; in abgeschwachter Form (,,sind zu
bericksichtigen®) wird weiters auf das CAPM verwiesen.

Im Gutachten von (Resch & et al., Gutachten zu den Betriebs- und Investitionsforderungen im
Rahmen des Erneuerbaren-Ausbau-Gesetzes (EAG), 2022) wurde ein Zugang gewahlt, der auf
empirischen Daten aus Branchenerhebungen basierte. Die relevanten Eigenkapitalkosten-Parameter
wurden nicht auf Basis des CAPM aus Kapitalmarktdaten abgeleitet, sondern basierten auf einer
empirischen Erhebung (AURES II-Studie) und wurden letztlich im gutachterlichen Ermessen festgelegt
(AURES Il project, 2021). Eine Differenzierung erfolgte nach Technologien wie folgt: Fir alle
Technologien mit Ausnahme von Wasserkraft wurden Parameter festgelegt. Flir Wasserkraft wurden
die maRgeblichen Eigenkapitalkosten herabgesetzt, jedoch die Eigenkapitalquote erhdht. Im Ergebnis
flhrte diese Modifikation zu héheren WACC-Satzen. Fir kleine PV-Anlagen wurde schlieflich ein
deutlich reduzierter WACC abgeleitet, der in den Spezifika der Eigentiimer:innen-Strukturen und der
fir diese zu unterstellenden Renditeanforderungen begriindet gesehen wurde (siehe Tabelle 12).
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Tabelle 12: Eingangsparameter und ermittelter WACC, differenziert nach Energieart und
zugrunde liegendem Finanzierungsrisiko (Resch & et al., Gutachten zu den Betriebs- und
Investitionsforderungen im Rahmen des Erneuerbaren-Ausbau-Gesetzes (EAG), 2022, S. 36, 38)

Beschreibung Alle Technologien exkl. Wasserkraft (Modifikation)
Wasserkraft (Basisszenario)

Standard Risiko Standard Risiko
Eigenkapitalkosten nach 10,00% 12,00% 8,50% 10,50%
Steuern (%)
Fremdkapitalkosten (%) 2,25% 2,25% 2,00% 2,00%
Korperschaftsteuer (%) 23% 23% 23% 23%
EK-Anteil (%) 20% 25% 30% 32,5%
WACC vor Steuern (%) 4,39% 5,58% 4,71% 5,78%

Auch in diesem Gutachten wird auf die Problematik der Festlegung der Eigenkapitalkosten
eingegangen. Die Daten der AURES II-Studie sind bereits dlter und decken nur einen Teil des
Spektrums der erneuerbaren Energien ab. Im Rahmen der durchgefiihrten Erhebung blieben viele
Faktoren unklar, die fiir den korrekten Umgang mit den erhobenen Werten von Bedeutung waren.
Z.B. hinsichtlich der Beriicksichtigung von Steuereffekten oder Verschuldungsgraden.

Im Gutachten von (Osterreichische Energieagentur, 2023) aus dem Folgejahr erfolgt einerseits eine
starkere Differenzierung nach unterschiedlichen Technologien der erneuerbaren
Stromerzeugungstechnologien, andererseits wird das CAPM in das Zentrum der Ermittlung der
Kapitalkosten geriickt. Dabei wird auf Kapitalmarktdaten von Professor Damodaran zum
gesamteuropdischen Markt erneuerbarer Energien bzw. der KPMG zuriickgegriffen. Darliber hinaus
werden Annahmen der Gutachter:innen getroffen, die v.a. zwischen den verschiedenen
Technologien eine Differenzierung erlauben sollen. Hinsichtlich kleiner PV-Anlagen wird ebenso ein
reduzierter Kapitalkostensatz in Ansatz gebracht, siehe Tabelle 13.
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Tabelle 13: Ermittelte Kapitalkosten im Gutachten von (Osterreichische Energieagentur, 2023, S.
19).

Parameter PV und Wind Biomasse Biogas Wasserkraft

Stromspeicher

Risikoloser Zinssatz 2,45 % 2,45 % 2,45 % 2,45 % 2,45 %
Equity-Risk-Pramie 6,43 % 6,43 % 6,43 % 6,43 % 6,43 %
Unlevered Beta 0,6821 0,6821 0,6821 0,6821 0,6821
Fremdkapitalanteil 60 % 80 % 77,4 % 80 % 66 %
Eigenkapitalanteil 40 % 20% 22,6 % 20% 34 %
Levered Beta 1,470 2,783 2,481 2,783 1,696
Eigenkapitalkosten 11,90 % 20,35% 18,40 % 20,35% 13,36%
Risikozuschlag Fremdkapital 1,5% 1,5% 1,75 % 1,75% 1,5%
Fremdkapitalkosten 3,95 % 3,95 % 4,20 % 4,20 % 3,95%
WACC (vor Steuern) 8,55 % 8,44 % 8,65 % 8,64 % 8,52 %
Koérperschaftsteuersatz 23 % 23 % 23 % 23 % 23 %
WACC (nach Steuern) 6,59 % 6,50 % 6,66 % 6,66 % 6,56 %

Die Ergebnisiibersicht zeigt hier, dass letztlich einzig hinsichtlich der unterstellten Eigenkapitalquote
eine Differenzierung vorgenommen wird. Dies fiihrt (iber den Leverage-Faktor zu veranderten
Eigenkapitalkosten und zugleich zu einem Anstieg der Fremdkapitalkosten.

Beide Gutachten bewegen sich in dem Rahmen, den das EAG vorgibt, sohin jenen des WACC in
Verbindung mit dem CAPM. Im ersten Gutachten wird auf branchen- bzw. unternehmensspezifische
Parameter mit geringer Verfligbarkeit abgestellt, im zweiten auf kapitalmarktorientierte Parameter
mit hoher Verfligbarkeit, aber potenziell geringer Relevanz (u.a. durch ein sehr weit gefasstes
Benchmark-Sample und geringer Differenzierung zwischen den Technologien). Die Probleme, die sich
hierbei stellen und bereits in Kapitel 8.2 aufgezeigt wurden, werden in unterschiedlicher und nur sehr
eingeschrankter Weise adressiert — und lassen in beiden Fallen viele Kritikpunkte offen.
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8.4. Zwischenfazit der allgemeinen Finanzierungsbedingungen

Das CAPM — als Ublicherweise herangezogenes Herzstlick im Rahmen der Ermittlung des WACC — ist
ein akademisch fundiertes und in der Praxis etabliertes Verfahren. Es beruht auf einem
geschlossenen Konzept und scheint sich weitgehend als allgemein akzeptiertes Verfahren in der
Ermittlung von Eigenkapitalkosten durchgesetzt zu haben. Seine Anwendung ist damit von
Transparenz, (methodischer) Willkirfreiheit und Nachvollziehbarkeit.

Die Ausflihrungen aus den vorherigen Kapiteln zeigen aber zugleich auf, dass das CAPM nicht fur
Falle konzipiert wurden, wie sie die hier gegenstandliche Ermittlung von Marktpramien (oder etwaig
zuklinftigen CfDs) darstellt. Die Voraussetzungen, die an die Anwendung der Methode gestellt
werden, sind im Regelfall nicht erfillt. Freilich scheint dies in einer Vielzahl an weiteren
Anwendungsfallen der Methode nicht der Fall zu sein.

Hinzu kommt, dass die bisherigen Anwendungen sowohl in der gutachterlichen Praxis als auch
aufseiten weiter Teile der Praxis von Limitationen bzw. Vereinfachungen gepragt ist. Ein
entscheidendes Problem ist die Datenverfligbarkeit abseits des Bereiches borsennotierter
Unternehmen. Dariliber hinaus ldsst die Heterogenitat der vorherrschenden Betreiber:innen-
Strukturen darauf schlieRen, dass betrachtliche Unterschiede hinsichtlich der tatsachlich relevanten
Finanzierungsparameter vorherrschen. Wird bei der Festlegung von Kapitalkosten nicht zwischen den
maligeblichen unterschiedlichen Kategorien von Betreibenden differenziert, so scheint es
naheliegend, dass insbesondere grofRe und borsennotierte Betreibenden der Bewertung zugrunde
gelegt werden — was aus Sicht vieler weiterer Projektbetreibenden (v.a. mittelstdandische
Unternehmen) zu unangemessen niedrigen Kapitalkosten fihren kann; und insofern mitunter zu
geringe Anreize setzt, um die Ausbauziele, denen eine Marktpreisregelung zutragen soll, zu
erreichen.

Von methodischen Problemen abgesehen stellt sich jedoch fir den hier behandelten Kontext die
Frage nach der Zweckangemessenheit. Das CAPM spielt insbesondere bei der Ermittlung von
sogenannten objektivierten Wertansatzen eine entscheidende Rolle. Dies stellt auf die Ausgangslage
eines typisierten Wirtschaftsakteurs dar und bezweckt fiir diesen eine angemessene Entgeltung
Ubernommenen Risikos unter Opportunitatskostengesichtspunkten. Dies weist eine Nahe zum
kostenrechnerisch etablierten Konzept des ,volkswirtschaftlich gerechtfertigten Preis“ auf. Anders
wirde es sich z.B. im Bereich der Entgeltung von zur Verfligung gestellten Netzdienstleistungen
handeln, wo ein solches Konzept einen plausibleren Anwendungsfall findet.

Wesentliche Aufgaben von Marktpramien/CfDs stellen jedoch die Incentivierung erforderlicher
Ausbauten von Alternativenergieprojekten bei gleichzeitig moglichst sparsamer Mittelverwendung
dar. Fir einen solchen Zweck ist das CAPM jedoch nicht konzipiert und es ist zweifelhaft, dass es
diese Aufgabe daher zweckmaRig erfiillen kann.

Eine individuelle Festlegung von Kapitalkosten —im Sinne subjektiver Wertansatze fir die
Entscheidungsfindung einzelner Wirtschaftsakteure — erscheint allerdings gleichermaRen bereits aus
Grinden der Durchfiihrbarkeit wenig erfolgversprechend. Weiters ist kritisch anzumerken:
Prognosen der Parameter, welche fir die Ermittlung der Kapitalkosten gemaR CAPM erforderlich
sind, gestalten sich dariiber hinaus methodisch herausfordernd und fiir den Kontext der Festlegung
von Marktpramien/CfDs nur eingeschrankt sinnvoll. Zu einem wesentlichen Teil werden diese
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Parameter namlich von Entwicklungen bestimmt, die sich der Beeinflussbarkeit durch Unternehmen
bzw. 6ffentliche Stellen entziehen.

Die wohl vielversprechendste Antwort hierauf stellen Auktionsmechanismen dar. Diese stellen
inzwischen die Uibliche Praxis in der EU dar (Resch & et al., 2021, S. 19). Da diese, soweit
Uberblickbar, nicht auf strukturelle Unterscheide in den Finanzierungsbedingungen unterschiedlicher
Bieter eingehen, miisste auf diese zumindest in folgender Feingliedrigkeit eingegangen werden:

e borsennotiertes Unternehmen als Betreiber:in
e nicht-borsennotiertes Unternehmen als Betreiber:in
e natirliche Person als Betreiber:in

Unter Abwagung von 6konomischen Erwagungen ebenso wie von risikostreuenden und weiteren
ordnungspolitischen Aspekten ware ein System zu generieren, das entsprechende
Kontingentzuteilungen an diese Bieter:innen-Kategorien erlaubt. Dafiir scheint ein mehrstufiges
Verfahren erforderlich, das auf verhaltenswissenschaftliche Erkenntnisse (z.B. Spieltheorie)
zuriickgreift. Da die (Weiter-)Entwicklung derartiger Mechanismen im Rahmen eines
Marktpramien/CfD-Systems allerdings nicht Gegenstand des vorliegenden Projektes waren, erfolgt
auch keine weiterfilhrende Abhandlung hierzu.

Aufbauend auf den rechtlichen, marktwirtschaftlichen und finanzierungsrelevanten Analysen werden
im anschlieffenden Kapitel konkrete Ansatze zur Weiterentwicklung des Marktpramiendesigns in
Osterreich vorgestellt.
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9 Weiterentwicklung des
Marktpramiendesigns und
Finanzierungsaspekte

9.1. Einleitung und Ausgangssituation

Die Europaische Union hat mit der Strommarktreform 2024 einen klaren Rahmen fiir die kiinftige
Forderung erneuerbarer Energien gesetzt. Zentrales Element sind CfDs, die in nahezu allen
Mitgliedstaaten zum Standard werden sollen.

Flr jede Anlage in einem CfD wird ein Referenzwert festgelegt, der die angestrebte Erlosbasis
darstellt. Liegt der Marktpreis unter diesem Wert, erhélt die:der Betreibende eine Ausgleichszahlung
in Hohe der Differenz. Liegt der Marktpreis GUber dem Referenzwert, muss die:der Betreibende
samtliche Mehrerldse abfiihren. Damit entsteht eine symmetrische Regelung, die extreme
Ausschlage nach oben oder unten abfedert.

Der Vorteil liegt in einer hohen Planungssicherheit. Betreibende kdnnen mit stabilen
Zahlungsstromen kalkulieren, was die Finanzierungskosten deutlich reduziert. Fiir Investor:innen
bedeutet das, dass Projekte auch in volatilen Markten attraktiv bleiben. Gleichzeitig sorgt das Modell
dafir, dass extreme Gewinne abgeschopft und die entsprechenden Einnahmen zur Entlastung von
Endkund:innen oder zur Finanzierung weiterer Investitionen verwendet werden kdnnen.

Kritiker:innen weisen jedoch darauf hin, dass das Modell Fehlanreize setzen kdnnte. So besteht die
Gefahr, dass Betreibende in bestimmten Situationen ihre Produktion reduzieren, um Riickzahlungen
zu vermeiden. AuBerdem adressieren CfDs nicht das Problem negativer Preise, die immer haufiger
auftreten. Dennoch gilt dieses Modell in der europdischen Debatte als die langfristig stabilste Losung,
da es die Interessen von Investoren und Verbrauchern gleichermaRen beriicksichtigt und mit den
europdischen Vorgaben kompatibel ist.

9.2. Vier Gestaltungsoptionen im Detail — inklusive qualitativer
Bewertung

9.2.1. Option A: Inkrementelle Anpassung (EAG 2.0)

Diese Variante baut auf dem bestehenden System auf und verfeinert die Regelungen zur Riickzahlung
der Forderungen im Fall von hohen Marktpreisen um einen sogenannten Marktwertkorridor. Analog
zur bestehenden EAG-Praxis wird neben dem bestehenden unteren Referenzwert (,,Floor”) ein
oberer Referenzwert (,,Cap”) eingefiihrt werden. Liegen die Markterlose zwischen diesen beiden
Werten, finden weder Zahlungen noch Riickzahlungen statt. Erst bei Uberschreiten des Caps miissen
Betreibende ihre Mehrerlése an den Staat abfiihren — und zwar jene, die tGber dem Cap zu liegen
kommen.
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Die Vorteile liegen in der Kontinuitat und der geringen Umstellungsnotwendigkeit. Das Modell ware
mit den bestehenden Strukturen kompatibel und kénnte vergleichsweise schnell umgesetzt werden.
Zudem bliebe die standortspezifische Differenzierung erhalten, was die Akzeptanz bei Betreibenden
erhéhen konnte.

Die Nachteile sind jedoch erheblich: Das Mengenrisiko bleibt bestehen, da wetterabhangige
Schwankungen weiterhin nicht abgefedert werden. Negative Preise flihren zu zusatzlichen
Unsicherheiten, da wahrend dieser Phasen keine Forderung erfolgt. Insgesamt kdnnten die
Kapitalkosten steigen, weil Investoren héhere Risikoaufschlage einpreisen.

9.2.2. Option B: Zweiseitige Differenzvertrage (CfDs)

Bei dieser Variante wiirde ein einheitlicher Referenzwert definiert, bei dem sowohl
Ausgleichszahlungen an die Betreibenden als auch Rickzahlungen an den Staat greifen. Im Gegensatz
zu Option A gibt es keinen Korridor, sondern eine klare symmetrische Regelung.

Der wesentliche Vorteil liegt in der hohen Planungssicherheit. Betreibende kénnen mit stabilen
Einnahmen kalkulieren, was die Finanzierungskosten deutlich reduziert. Zudem entspricht dieses
Modell den EU-Vorgaben und kénnte daher langfristig als Standard etabliert werden.

Die Nachteile betreffen vor allem mogliche Fehlanreize. So kénnte es vorkommen, dass Betreibende
ihre Produktion gezielt zuriickhalten, um Riickzahlungen zu vermeiden. AulRerdem bleibt auch hier
das Mengenrisiko bestehen, da witterungsbedingte Schwankungen nicht abgefedert werden.

9.2.3. Option C: Kapazitatszahlungen auf jahrlicher Basis

Dieses Modell sieht eine fixe Verglitung pro installierter Leistung vor, unabhangig von der
tatsachlichen Produktion. Die Erlose wiirden sich somit aus einer festen Kapazitatszahlung und den
Markterldsen zusammensetzen.

Die Vorteile sind vielfaltig: Betreibende hatten héchste Planungssicherheit, da sowohl Preis- als auch
Mengenrisiken abgesichert waren. Zudem kdnnten Anreize fiir einen effizienten Betrieb und eine
systemdienliche Auslegung gesetzt werden. Fehlanreize bei negativen Preisen wiirden entfallen, da
die Férderung nicht direkt an die Produktion gekoppelt ware.

Die Nachteile liegen jedoch in der praktischen Umsetzung. Eine solch grundlegende
Systemumstellung ware technisch und administrativ dauRerst anspruchsvoll. Zudem kénnte die Gefahr
bestehen, dass Anlagen auf maximale Kapazitdt ausgelegt werden, ohne Ricksicht auf die
tatsachliche Systemintegration.

9.2.4. Option D: Kapazitatszahlungen bei Errichtung

Die vierte Option sieht eine einmalige Investitionsférderung bei Errichtung einer Anlage vor. Damit
wirde die gesamte Forderung zu Beginn der Projektlaufzeit ausgezahlt, laufende Marktpramien oder
Differenzvertrdage waren nicht mehr notwendig.

Der Vorteil liegt in der einfachen Administration. Betreibende kénnten die Mittel sofort fiir die
Refinanzierung einsetzen, und der Staat hatte keine laufenden Verpflichtungen.
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Die Nachteile iberwiegen jedoch: Es ist unklar, ob dieses Modell mit den EU-Vorgaben vereinbar ist.
Zudem besteht das Risiko, dass Betreibende nach der Errichtung keine ausreichenden Anreize fir
einen effizienten Betrieb haben. Finanzierungen kénnten erschwert werden, da keine
kontinuierlichen Einnahmestrome zur Verfligung stehen.

9.3. Quantitative Bewertung der Gestaltungsoptionen aus
energiewirtschaftlicher Sicht

Um die unterschiedlichen Fordermodelle besser einschatzen zu kénnen, lohnt ein Blick auf die
jungsten Entwicklungen im 6sterreichischen Strommarkt. Insbesondere die Jahre 2021 bis 2024
waren von groBen Preisschwankungen gepragt, die unterschiedliche Effekte auf die Erlossituation
von Wind- und Photovoltaikanlagen hatten.

Im Rahmen einer quantitativen Analyse wurden aus Betreibendensicht fir die gemal qualitativer
Bewertung praferierten Optionen A (EAG 2.0)® und B (CfD) die Folgewirkungen hinsichtlich Markt-,
Férder- und Gesamterldse sowie der Erldsentgang bei negativen Preisen* ausgewertet. In analoger
Form wurden zwecks Vergleichs auch die Folgewirkungen der bestehenden Forder- und
Rickzahlungsregelungen gemall EAG mitausgewertet.

Als Datenbasis fiir die quantitative Analyse dienten ENTSO-E Marktdaten bzgl. Day-Ahead
Strompreise und erfolgter Windkraft- sowie PV-Einspeisung in der heimischen Strommarktgebiet fir
die Jahre 2021 bis 2024 (ENTSO-E, 2025). Annahmen zu den Férderregelungen bzw. den
erforderlichen Gesamterldsen von Wind- und PV-Anlagen fuBen auf der fiir die Jahre 2024 und 2025
glltigen Marktpramienverordnung, welche fiir die Windenergie beispielsweise einen
Gebotshdchstwert von 96 €/MWh festlegt (RIS, 2024). Dieser diente als Basis fur den azW und in
Folge auch als Richtwert fir den erforderlichen Gesamterlos.

Des Weiteren wurden in der quantitativen Analyse auch auf Technologieebene bestehende
Detailregelungen mitberiicksichtigt, wie etwa die realertragsabhangige, standortbezogene Vergiitung
im Fall der Windenergie. Ein Fortbestand dieser Regelungen wurden fiir alle betrachteten Optionen
unterstellt.

9.3.1. Windenergie

Die Jahre 2021 bis 2023 waren durch hohe GroRhandelspreise gekennzeichnet. Diese flihrten dazu,

dass die Markterlose der Windkraftanlagen Gber dem anzulegenden Wert lagen. Nach der aktuellen
EAG-Regelung mussten Betreibende in solchen Situationen einen Teil der Mehrerl6se zurlickzahlen.
Ein CfD (Option B) hatte in diesen Jahren jedoch noch deutlich starkere Rickzahlungen ausgelost, da

3 Speziell fiir die Option A wurde zwecks quantitativer Folgenbetrachtung die Héhe des Caps mit 20%
angenommen. Dies besagt, dass im Fall hoher Marktpreise Mehrerldse Gber diesem Cap gdnzlich abgeschopft
werden wirden. Im Vergleich zur bestehenden Riickzahlungsregelung gemaR EAG, welche ein Abschopfen bei
Markterldsen vorsieht, die den azW um 40% Ubersteigen, bedeutet diese eine Verscharfung. Dafiir blieben
aber die Korridorerldse zwischen ,,Cap” und ,,Floor” gemals Reformvorschlag unangetastet, was eine klare
Verbesserung im Vergleich zur Ausgangslage darstellt.

4 Punkto negativer Preise wurde hierbei unterstellt, dass kiinftig in allen Stunden, wo negative Bérsenpreise
auftreten, die Marktpramienférderung ausgesetzt werden wiirde, unabhangig von der Dauer der
Negativpreisperiode.
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dort samtliche Mehrerlose oberhalb des Referenzwerts abgeschopft wiirden. In der Folge waren die
Gesamterlose fir Betreibende geringer ausgefallen. Ein inkrementell angepasstes EAG (Option A, als
,EAG 2.0” bezeichnet) wiirde im Vergleich zu obigen Ausgestaltungsvarianten einen Mittelweg
beschreiten: Nur jene Mehrerl6se, welche die festgelegte Obergrenze (Cap) liberschreiten, missten
ganzlich riickerstattet werden. In der quantitativen Analyse wurde hierzu ein Cap in 20% (iber dem
azW) angenommen.

Im Jahr 2024 dnderte sich das Bild. Aufgrund der wachsenden Einspeisung aus PV-Anlagen traten
zunehmend Stunden mit negativen Preisen auf, insbesondere wahrend der Mittagsstunden im
Frihjahr und Sommer. Fiir Windkraftanlagen fiihrten diese negativen Preise zu einem Erl6sentgang,
im Mittel in Hohe von rund 2% gemessen am erforderlichen Gesamterlds (gemal azW).

Ein Vergleich der Ausgestaltungsoptionen der Férdermechanismen liefert wertvolle Erkenntnisse:

e Bestehende Regelung gemal} EAG: Bei Standorten niedriger Glite kompensierte der
Erlosentgang vollstandig die Mehrerlose, welche unterjahrig in Zeiten hoher Strompreise
lukriert werden konnten. Bei Standorten hoher Giite waren hingegen aufgrund unterjahriger
temporarer Hochpreisphasen Mehrerl6se resultiert, auch nach Abzug des Erlésentgangs
durch negative Strompreise.

e Ein zweiseitiger CfD (Option B) hatte daran wenig gedndert, da auch in diesem Modell keine
Kompensation fir Stunden negativer Preise vorgesehen ist. Im Gegenzug, aufgrund
entgangener Mehrerlése ware die Erlésentgangsproblematik verscharft worden.

e Die Verfeinerung der Riickzahlungsregelung gemafR Option A (Inkrementelle Verbesserung),
also die Einfliihrung eines Marktwertkorridors wiirde bei Standorten niedriger Giite keine
Verschlechterung im Vergleich zum EAG bedingen, jedoch bei Standorten hoher Giite
etwaige Mehrerldse klar verringern.

e Abschliellend eine gute Nachricht aus Betreibendensicht: Unabhangig von den betrachteten
Ausgestaltungsoptionen bietet das EAG fir die Windenergie einen automatischen
Korrekturmechanismus, der die Effekte zu groRen Teilen abfedert, da die real erzielten
Stromertrage bei der jahrlichen Festlegung der Férderpramien bericksichtigt werden.

Eine grafische lllustration der Gesamterldse gemaR der betrachteten Optionen A (EAG 2.0) und B
(CfD) bietet nachfolgend Abbildung 16. Hierin wird, wie obig beschrieben, auch der Erlésentgang
durch negative Strompreise sowie der , Korrekturmechanismus“ bei der Windenergie aufgrund der
jahrlich erfolgenden, realertragsbezogenen Festlegung der exakten standortspezifischen Férderhdhe
dargestellt.
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Erlésvergleich Wind 2024:
(a) EAG 2.0 vs (b) CfD
W Gesamterlds EAG 2.0
B Gesamterlds CfD
Erldsentgang durch negative Preise
m Automatische Kompensation des Erlosentgangs
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Abbildung 16: Gesamterldse im Optionenvergleich am Beispiel Windenergie gemal
Strommarktdaten des Jahres 2024: EAG 2.0 (Option A) vs CfD (Option B). (Eigene Analysen auf
Basis von (ENTSO-E, 2025)).

9.3.2. Photovoltaik

Fir die PV waren die Unterschiede zwischen dem EAG und einem CfD in den Jahren 2021 bis 2023
vergleichsweise gering, da die Markterldse in etwa den anzulegenden Werten entsprachen. Im Jahr
2024 jedoch zeigten sich gravierende Unterschiede. Das aus Kund:innensicht erfreuliche Sinken der
Strompreise, also das Ende der Hochpreisphase im Vergleich zu den Vorjahren, verbunden mit der
zunehmenden Zahl an Stunden mit negativen Preisen fiihrte dazu, dass Betreibende erhebliche
Verluste erlitten. Anders als bei der Windenergie gibt es im EAG fiir die PV keinen automatischen
Korrekturmechanismus. Das bedeutet, dass die Verluste nicht kompensiert werden und die
Einnahmen deutlich unter den Erwartungen lagen.

Der Vergleich der Ausgestaltungsoptionen der Férdermechanismen offenbart:

e Bestehende Regelung gemal} EAG: Bei kleinen bis mittleren PV-Anlagen im Haushalts-
/Gebaudebereich bei Standorten niedriger Gite tberschritt der Erlésentgang deutlich die
Mehrerl6se, welche unterjahrig in Zeiten hoher Strompreise lukriert werden konnten. Bei
groRen Freiflachen-PV-Anlagen war das Bild etwas besser, dennoch tbertraf der
Erlosentgang aufgrund negativer Preise die hochpreisbedingten Mehrerlose.

e Ein zweiseitiger CfD (Option B) hatte die Problematik deutlich verscharft, was speziell fir
Freiflachen-PV eine deutliche Verschlechterung im Vergleich zur jetzigen
Forderausgestaltung impliziert hatte.

e Die Verfeinerung der Riickzahlungsregelung gemaR Option A (Inkrementelle Verbesserung),
also die Einflihrung eines Marktwertkorridors wiirde bei Standorten nur minimale
Anderungen im Vergleich zur jetzigen Férderpraxis bedingen, obgleich die
Riickzahlungsregelung ,fairer” geregelt ware.
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Eine grafische Illustration der Gesamterlose gemaR der betrachteten Optionen A (EAG 2.0) und B
(CfD) fiir PV bietet nachfolgend Abbildung 17.

Erlosvergleich Photovoltaik 2024:
(a) EAG 2.0 vs (b) CfD
B Gesamterlds EAG 2.0
B Gesamterlds CfD
Erlésentgang durch negative Preise

0,
101% 100% 106% 100%
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60%
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Abbildung 17: Gesamterldse im Optionenvergleich am Beispiel Photovoltaik gemaf
Strommarktdaten des Jahres 2024: EAG 2.0 (Option A) vs CfD (Option B). (Eigene Analysen auf
Basis von (ENTSO-E, 2025)).

9.3.3. Gesamtbetrachtung

Der quantitative Optionenvergleich auf Basis realer Strommarktdaten der vergangenen Jahre liefert
wertvolle Erkenntnisse, wie sehr die eine oder andere Ausgestaltung der Férderregelungen Einfluss
auf die Erlose der Anlagenbetreibenden hat. Option A (EAG 2.0), also die inkrementelle Anpassung
der bestehenden Marktpramienregelung hinsichtlich der Ausgestaltung der Riickzahlungsregelung im
Fall von hohen Energiepreisen und Markterlésen, wirde Mehrerl6se tiber einem vordefinierten
Schwellwert abschopfen und an die Fordergebenden, also die Stromkonsument:innen in direkter
oder indirekter Form returnieren. Die unterstellte Detailausgestaltung der Riickzahlungsregelung
wirde im heimischen Kontext eine Verfeinerung im Vergleich zur derzeitigen Praxis darstellen, was
wohl auch aus Sicht der Anlagenbetreibenden als ,fairer” empfunden werden kann. Punkto
Erldsentginge aufgrund negativer Strompreise wiren kaum Anderungen im Vergleich zur heutigen
Praxis bemerkbar.

Die Einfiihrung eines CfD (Option B) wiirde etwaige Mehrerldse im Fall von hohen Preisen ganzlich
abschopfen, was Sicht der Stromkonsument:innen, also im Regelfall der Férdergeber, als ,fair”
empfunden werden kann. GleichermaRen wiirde dies fiir die Anlagenbetreibenden aber die
Erlosentgangsproblematik aufgrund negativer Preise deutlich verscharfen.

Der Optionenvergleich auf Basis realer Marktdaten der jlingsten Vergangenheit macht im Resiimee
ebenso deutlich, dass Fordermodelle kiinftig starker auf die wachsende Bedeutung negativer Preise
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eingehen mussen. Wahrend hohe Preise in den Jahren 2022 und 2023 vor allem Mehrerlose fiir
Betreibende bedingten und, wie in Osterreich gemaR EAG bereits vorgesehen,
Rickzahlungsverpflichtungen ausgelost hatten, zeigt das Jahr 2024, dass die eigentliche
Herausforderung in der Zukunft im Umgang mit negativen Preisen liegt.

9.4. Negative Preise als wachsender Einflussfaktor

Aktuelle Studien zeigen, dass negative Preise nicht nur ein temporares Phanomen sind, sondern eine
strukturelle Eigenschaft liberalisierter Strommarkte darstellen (Pexapark, 2025), (ACER, 2024). Die
Zunahme von PV-Anlagen mit hohen Mittagslastspitzen verstarkt diese Entwicklung. In Deutschland
etwa wurden im Jahr 2023 mehr als 300 Stunden mit negativen Preisen registriert, 2024 waren es
bereits 457 Stunden (Bundesnetzagentur, 2025). Dies wirft Fragen nach der 6konomischen
Tragfahigkeit von Geschaftsmodellen auf, die primar auf Forderinstrumente setzen. Férderpolitiken
mussen daher Giberdacht werden, um Fehlanreize zu vermeiden.

GemaR § 15 EAG wird die Marktpramie nicht gewahrt, wenn an der Strombarse fiir mindestens sechs
aufeinanderfolgende Stunden negative Preise auftreten. In diesen Zeitraumen erhalten Betreibende
keine Forderung, auch wenn ihre Anlagen weiter produzieren. Diese Regelung soll verhindern, dass
eine finanzielle Unterstiitzung fir Strom erfolgt, der zu volkswirtschaftlich unerwiinschten negativen
Preisen verkauft wird (RIS, 2025).

Diese Bestimmung ist jedoch stark umstritten. Kritiker:innen betonen, dass sie die Erldssicherheit fiir
Betreibende erheblich reduziert und insbesondere fiir PV-Anlagen problematisch ist, da hier — anders
als bei der Windenergie — kein standortbezogener Korrekturmechanismus existiert (Resch,
Monsberger, Liebmann, Schwabeneder, & Schoniger, 2025). Internationale Analysen zeigen zudem,
dass die steigende Haufigkeit negativer Preise die Wirksamkeit dieser Regelung weiter untergrabt
und dadurch hohere Kapitalkosten fiir neue Projekte entstehen (ACER, 2024), (IEA, 2023). Auch in der
energiepolitischen Debatte wird diskutiert, ob die starre Sechs-Stunden-Regel sachgerecht ist oder
ob flexiblere Ansdtze — etwa eine gleitende Reduktion oder die gezielte Forderung von
Flexibilitdtsoptionen — sinnvoller waren (Agora Energiewende, 2022). Auch der EAG-
Evaluierungsbericht 2024 weist darauf hin, dass negative Preise kiinftig hdufiger auftreten werden
und daher eine Anpassung der Forderlogik erforderlich sein kénnte, um Investitionssicherheit zu
gewdhrleisten (AEA & BMK, 2024).

Negative Preise sind langst kein Randphanomen mehr, sondern haben sich zu einem strukturellen
Element europaischer Strommarkte entwickelt. In Spanien beispielsweise wurde im April 2024 mehr
als ein Drittel der Solarproduktion zu negativen Preisen verkauft. Ahnliche Entwicklungen sind auch
in Deutschland und zunehmend in Osterreich zu beobachten (Solas Capital, 2025).

Das Auftreten negativer Preise ist im Wesentlichen auf das Zusammenspiel von zwei Faktoren
zurlickzuflhren: einerseits die stark wachsende Einspeisung aus Photovoltaikanlagen, die
insbesondere zur Mittagszeit sehr hohe Produktionsspitzen erreicht, und andererseits eine
Nachfrage, die in diesen Stunden nicht im gleichen Mal3e steigt. Die Folge ist ein Angebotsiiberhang,
der die Preise ins Negative drickt.

Flr Betreibende erneuerbarer Anlagen stellt dies ein erhebliches Problem dar. Zum einen entfallen
wahrend dieser Stunden nicht nur die Markterldse, sondern auch die Forderzahlungen, da diese an
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den Marktpreis gekoppelt sind. Zum anderen steigen die Unsicherheiten in der Finanzplanung, was
sich in héheren Kapitalkosten niederschlagt.

Politisch und regulatorisch stellt sich daher die Frage, wie Fordermodelle mit negativen Preisen
umgehen sollen. Eine Méglichkeit besteht darin, die Férderung unmittelbar auszusetzen, sobald
negative Preise auftreten. Damit wird vermieden, dass Betreibende fiir Stromerzeugung entlohnt
werden, die keinen volkswirtschaftlichen Wert hat. Gleichzeitig missen jedoch Mechanismen
geschaffen werden, um Investitionssicherheit zu gewahrleisten. Eine Option ware, negative Preise in
die Berechnungslogik der azW einzubeziehen, sodass sich automatische Korrekturen ergeben, wie
dies bei der Windenergie bereits der Fall ist.

Darliber hinaus sollten negative Preise als Anreiz verstanden werden, zusatzliche
Flexibilitdtsoptionen zu schaffen. Speichertechnologien, Lastmanagement oder flexible steuerbare
Erzeugung kénnen dazu beitragen, das Angebot besser an die Nachfrage anzupassen. Férdermodelle
konnten daher so ausgestaltet werden, dass sie Investitionen in Flexibilitat gezielt unterstitzen.

9.5. Steuerbare Erneuerbare und ihre Rolle in der Marktintegration

Internationale Erfahrungen zeigen, dass steuerbare erneuerbare Energien entscheidend zur
Systemstabilitat beitragen konnen. Besonders in Deutschland hat sich die Einfiihrung von
Flexibilitatszuschlagen fir Biogasanlagen als erfolgreich erwiesen (BMWK, 2021). Diese haben dazu
gefiihrt, dass Betreibende verstarkt in Warmespeicher und Lastmanagement investierten, um Strom
bedarfsgerecht bereitzustellen.

Fiir Osterreich kdnnte ein vergleichbares Modell implementiert werden, wobei die Rolle der
Biomasse und der Geothermie starker bericksichtigt werden misste, (Agora Energiewende, 2022).
Die Schaffung gezielter Anreize kdnnte nicht nur die Integration variabler Energien wie PV und
Windkraft erleichtern, sondern auch Versorgungssicherheit gewahrleisten. Deutschland hat hierfir
im Energiewirtschaftsgesetz (EEG) klare Regelungen geschaffen. So ist der Flexibilitdtszuschlag von
65 €/kW installierter Leistung pro Jahr seit EEG 2014 eingefihrt und heute in § 50a Abs. 1 EEG 2021
verankert (BMWK, 2021). Darlber hinaus regelt § 44b EEG 2023, dass nur ein bestimmter Anteil der
erzeugten Strommenge forderfahig ist, wahrend darlber hinausgehende Mengen lediglich zum
Marktwert vergiitet werden (BMWAK, 2023). Dies verhindert Uberférderung und schafft gezielte
Anreize fur flexible Fahrweise von Biogasanlagen. Neben dem Flexibilitdtszuschlag existiert fir altere
Bestandsanlagen auch weiterhin die Flexibilitatspramie gemaR § 50b EEG 2014, die mit 130 €/kW pro
Jahr vergitet wird. Studien zeigen zudem, dass ein starkerer Fokus auf steuerbare erneuerbare
Energien die Systemintegration erleichtern wiirde (Agora Energiewende, 2022).

Die folgende Tabelle 14 zeigt einen Vergleich der Flexibilitatsanreize in Deutschland nach EAG und
eine bisherige bzw. mégliche Ausgestaltung in Osterreich.
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Tabelle 14: Vergleich Flexibilitdtsanreize Deutschland vs. mégliche Ausgestaltung fiir Osterreich.
(Quelle: Eigene Analysen basierend auf (BMWK, 2023)).

Deutschland (EEG) Osterreich (EAG)
e Instrument: Flexibilitatszuschlag (seit EEG e Instrument: (noch) kein spezifisches

2014) Flexibilitatsinstrument
e Vergltung: 65 €/kW/a (ab 100 kW) e Verglitung: Marktpramienmodell nach EAG
e Technologien: Biogas, Biomethan e Technologien: v.a. Biomasse, weniger Biogas
o Anreizwirkung: Investitionen in Speicher & e Anreizwirkung: Keine systematische

flexible Fahrweise Flexibilisierung
e  Status: Etabliertes Modell e Potenzial: Einfilhrung eines nationalen

Flexibilitatszuschlags fiir steuerbare EE

Wahrend Windkraft und PV zu den variablen erneuerbaren Energien zahlen, die stark
wetterabhédngig sind, gibt es auch Technologien, die steuerbar sind und daher eine besondere Rolle
in der Marktintegration spielen kdnnen. Dazu gehoéren vor allem Biogas, Biomasse und Geothermie.

Ein Blick nach Deutschland zeigt, wie solche Technologien geférdert werden kénnen. Mit der EEG-
Reform 2014 wurde dort die Flexibilitatspramie eingefiihrt, die spater durch den Flexibilitdtszuschlag
ersetzt wurde. Betreibende von Biogasanlagen erhalten seither eine jahrliche Zahlung von 65 €/kW
installierter Leistung, wenn sie ihre Anlagen flexibilisieren und damit in der Lage sind, Strom nicht
kontinuierlich, sondern bedarfsgerecht bereitzustellen. Diese Regelung hat dazu gefiihrt, dass
zahlreiche Biogasanlagen in Warmespeicher, Spitzenlastkessel und andere Flexibilitatsoptionen
investiert haben. Dadurch kdnnen sie Strom dann erzeugen, wenn er gebraucht wird, und gleichzeitig
Warme fir lokale Versorgungssysteme bereitstellen.

Fir Osterreich kénnte eine dhnliche Regelung sinnvoll sein. Derzeit gibt es nur begrenzte Anreize fiir
steuerbare erneuerbare Energien, sich starker am Markt zu orientieren. Ein gezieltes
Forderinstrument, das an die Flexibilitdt der Anlagen anknlipft, konnte hier Abhilfe schaffen. Es
wirde nicht nur die Integration erneuerbarer Energien in den Strommarkt verbessern, sondern auch
die Stabilitat des Gesamtsystems erhéhen.

Dabei gilt es, die besonderen Rahmenbedingungen in Osterreich zu beriicksichtigen. Wahrend Biogas
in Deutschland eine zentrale Rolle spielt, ist in Osterreich die Bedeutung von Biomasseanlagen héher.
Entsprechend misste ein Flexibilitatszuschlag so ausgestaltet werden, dass er die spezifischen
Potenziale der Osterreichischen Energielandschaft adressiert.

9.6. Implikationen der Losungskonzepte auf die Finanzierung

Die in Kapitel 8.4dargelegten Abwagungen zu den Limitationen der vorherrschenden Methoden fiir
die Ableitung der Kapitalkosten im Bereich erneuerbarer Stromerzeugungsprojekte stehen allerdings
nicht der vergleichenden Betrachtung unterschiedlicher Ausgestaltungsvorschlage fiir eine
Neuregelung von Marktpramien/CfDs entgegen. Sofern als Ziel auf moéglichst geringe
Finanzierungskosten (fiir Unternehmen wie fir 6ffentliche Stellen) fokussiert wird, kann untersucht
werden, wie sich die Ausgestaltungsvorschldge auf die einzelnen Parameter im WACC (auf Grundlage
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des CAPM) auswirken®. Untersucht werden dabei die Auswirkungen auf Eigenkapitalkosten (CAPM),
Fremdkapitalkosten und Kapitalstruktur. Dabei ist die Erkenntnis aus Kapitel 8.2 hervorzuheben, dass
insbesondere Volatilitat als MaR fir Risiko gilt, damit mittels Kapitalkosten-Konzept zu entgelten ist —
und sohin eine reduzierte Volatilitat zu geringeren Kosten fihrt.

Die vier im Rahmen des Projektes betrachteten Anpassungsmaoglichkeiten und ihre hier relevanten
Charakteristika sind die folgenden:

e Alternative A: Inkrementelle Anpassung — Volatilitat hoher, Erwartungswert héher

e Alternative B: Zweiseitige Differenzkontrakte mit produktionsbezogener Férderung —
Volatilitat gering (Marktpreis-bezogen), Erwartungswert geringer

e Alternative C: Kapazitdtszahlung auf jahrlicher Basis, mit Riickzahlungsregelung — Volatilitat
am geringsten (Marktpreis und Produktion)

e Alternative D: Kapazitdtszahlung bei Errichtung (Investitionsférderungen) — Volatilitat am
hochsten, aber geringste Kapitalverzinsungsbasis

Aus Sicht der 6ffentlichen Hand erscheint Alternative B als angemessener und 6konomisch
vorteilhafter. Die Griinde hierfiir erschliefen sich aus dem Vergleich der Alternativen zueinander
bzw. aus dem praktischen Ausschluss einzelner Alternativen aufgrund der getroffenen zum Teil
problematischen Grundannahmen.

9.6.1. Vorbemerkung: Differenzkontrakte vs. Marktpreisfinanzierungen

In der Literatur gut belegt sind die vorteilhaften Effekte von CfD-Regelungen gegeniiber
Marktpreisfinanzierungen. Eine Studie des UK Department for Business, Energy and Industrial
Strategy enthalt eine Indikation von bis zu 35 Prozentpunkten als Ausmal?, in dem von einer Steigung
der Fremdkapitalquote angenommen werden kann (UK Deprtment for Business, 2020, S. 25 f.). Die
verringerte Volatilitat erhoht die Visibilitat und erlaubt damit ein verbessertes Kreditrating, was
wiederum die Begrenzung der zur Verfliigung gestellten Mittel erh6hen kann. Da die Kosten fir
Fremdkapital typischerweise deutlich unter den Kosten fiir Eigenkapital zu liegen kommen, ergibt
sich hieraus ein potenziell betrachtlicher Effekt.

Eine weitere Untersuchung von (Ostrovnaya & et al., 2020) simulierte die Effekte eines Wechsels
zwischen Differenzkontrakten und Marktpreisfinanzierungen auf den WACC. Als Ergebnis wurde fiir
den Fall einer (reinen) Marktpreisfinanzierung ein Anstieg der Kapitalkosten in Form des WACC in
Hohe von zwei Prozentpunkten ermittelt, die aus der erhdhten Volatilitat dieser
Ausgestaltungsoption resultierten.

Diese Befunde unterstreichen die Annahme, dass sich eine Reduktion der Volatilitat positiv auf die
Kapitalkosten und damit auf die Finanzierungsbedingungen auswirkt. Fiir eine tiefergehende Analyse
der Ausgestaltungsvorschldage im vorliegenden Projekt sind diese Befunde nicht unmittelbar
anwendbar, jedoch bieten die gezogenen Schlussfolgerungen ebenso Ansatzpunkte fir eine
Einstufung.

> Die im Folgenden dargestellten Grundaussagen lassen sich freilich abstrahieren und beanspruchen damit auch
auBerhalb des WACC-Kontextes Relevanz.
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9.6.2. Alternativen Aund B

Alternative A entspricht im Wesentlichen einer Fortfiihrung der bisherigen Praxis in Osterreich, die
sich als einseitiger (oder eineinhalbseitiger) Differenzkontrakt verstehen lasst. Alternative B ergdnzt
diese bisherige Regelung um eine zweite Begrenzung. Dies hat zur Folge, dass in Alternative B die
Volatilitat der erwarteten Zahlungen reduziert wird. Ceteris paribus flhrt dies zu geringeren
Eigenkapitalkosten und zugleich der Mdoglichkeit zu einer hoheren Verschuldung. Beides reduziert die
Kapitalkosten gegeniiber Alternative A.

Fiir die Interpretation dieses auf den ersten Blick kontraintuitive Ergebnisses ist allerdings zu
beriicksichtigen, dass aus Betreibendensicht Alternative A (ceteris paribus) zugleich mit einem
héheren Erwartungswert fir die Zahlungsiiberschiisse verbunden ist. Dieser Effekt kann die
vergleichswiese hoheren Kapitalkosten sogar tiberkompensieren und damit aus dessen Sicht — die
allerdings nicht jene des 6ffentlichen Fordergebers ist — die Wirtschaftlichkeit in Alternative A
erhohen. Ohne solchermaRen erhohten Erwartungswert ware anderenfalls Alternative A 6konomisch
sinnlos.

Um Alternative A und B dquivalent zu machen, miisste im Falle einer solchen Uberkompensation der
Strike-preis angepasst werden, d.h. flr Alternative A niedriger als fiir Alternative B angesetzt werden,
um der Differenz des hoheren Erwartungswertes in Alternative A Rechnung zu tragen. Anderenfalls
ware Alternative A aufgrund seiner asymmetrischen Vorteilhaftigkeit aus Sicht eines 6ffentlichen
Fordergebers 6konomisch nicht rechtfertigbar. D.h. in Alternative B belauft sich der Strike-preis
idealerweise auf die Hohe der LCOE; in Alternative A ist grundséatzlich ebenso der nunmehr héhere
LCOE als Basis fiir die Strike-preis -Festlegung heranzuziehen, jedoch diesfalls vermindert um die
erwarteten (und nicht riickzahlbaren) Mehrertrdge aus hoheren lukrierten Marktpreisen. Die
Schwierigkeit der Festlegung der erforderlichen Parameter fir die Berechnung in Alternative A
unterstreicht nur weiter die Nachteilhaftigkeit aus Sicht des 6ffentlichen Fordergebers.

Beispiel

Angenommen sei ein Investitionsobjekt mit Anschaffungskosten in der Héhe von 10.000 EUR. Die
jahrlichen Betriebskosten belaufen sich auf 500 EUR, die jahrliche Produktion auf 16.000 kWh (iber
einen Zeitraum von 20 Jahren. Der WACC des Betreiberunternehmens belauft sich im Falle eines
einseitigen CfD-Designs (Alternative A) auf 8% und im Falle eines zweiseitigen CfD-Designs
(Alternative B) auf 7%. Im Falle des einseitigen CfD-Designs rechnet das Betreiberunternehmen
von nicht riickzahlbaren Mehrertragen in der Hohe von 0,6 Cent je kWh.

Der LCOE in Alternative A betragt rd. 9,5 Cent/kWh, im Fall von Alternative B rd. 9 Cent. Der Strike-
preis hat sich in beiden Fallen grundsatzlich an den 9 Cent zu orientieren, wobei fiir Alternative A
der Mehrertrag in der Hohe von 0,6 Cent zu beriicksichtigen ist und damit der Strike-preis von 0,9
Cent auf 0,89 Cent anzupassen ware.

Beliefe sich der Mehrertrag aus den erwarteten nicht riickzahlbaren Ertragen auf weniger als 0,5
Cent (d.h. die Differenz zwischen den LCOE nach Alternative A und Alternative B), so wére
Alternative A weder aus Sicht eines 6ffentlichen Fordergebers, noch aus Sicht eines
Betreiberunternehmens sinnvoll und die Alternative ware damit ohne 6konomische Berechtigung.

Ergdnzend sei darauf hingewiesen, dass auch Wechselmechanismen, z.B. zwischen CfD-Vereinbarung
und PPA, aus den zuvor genannten Griinden zu Volatilitdt und damit zu Risiko flihren. Dies wirkt sich
gleichermalien Kapitalkosten-steigernd aus. Die Hohe dieser Steigerung hangt vom Umfang der
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gewdhrten Wechselmoglichkeiten ab und fallt tendenziell héher aus, je mehr
Wechselbeschrankungen vorgesehen werden (ausfihrlich dazu (Peper & et al., 2024, S. 26) . Den
erhohten Kapitalkosten stehen allerdings gleichermalien steigende Erwartungswerte fir zu
lukrierende Zahlungen durch die Betreibenden gegeniiber, die in die Betrachtung wie beschrieben
aufgenommen werden mussen.

9.6.3. Alternativen Cund D

Nicht naher zu beurteilen sind die Alternativvorschldge C und D, da diese im vorliegenden Projekt
auch nicht zu einer Umsetzung empfohlen werden. Zu Alternative C ist anzumerken, dass diese als
Weiterfiihrung von Alternative B zu einer weiteren Reduktion von Volatilitdt und damit zu einem
Finanzierungsvorteil fihren wirde. Hinsichtlich Alternative D (Investitionsforderung) sticht hervor,
dass dies die Volatilitat der Riickfliisse (und damit die Kapitalkosten) zunéchst erhéhen wiirde, da
diese zur Ganze den Marktpreisen unterliegen wirden; durch die anfangliche Forderung reduziert
sich in Summe jedoch der Bedarf an Mittel, die ein Projekt generieren muss, weiters die
Finanzierungsbasis und damit die LCOE, signifikant. Aus Sicht eines 6ffentlichen Fordergebers
resultiert eine Ersparnis aus dem Vorteil in der Finanzierung der anfanglichen Investitionsférderung
zu den Konditionen z.B. einer staatlichen Finanzierung zu einer laufenden Bezuschussung auf Basis
des hoheren WACC eines Unternehmens.

Beispiel

Angenommen sei ein Investitionsobjekt mit Anschaffungskosten in der Héhe von 10.000 EUR. Die
jahrlichen Betriebskosten belaufen sich auf 500 EUR, die jahrliche Produktion auf 16.000 kWh (iber
einen Zeitraum von 20 Jahren. Der WACC des Betreiberunternehmens belauft sich im Falle einer
Investitionsforderung auf 9% und im Falle eines CfD-Designs auf 7%. Fur den 6ffentlichen
Fordergeber betragen die maligeblichen Finanzierungskosten demgegeniiber 2%.

Unter den Rahmenbedingungen eines CfD belaufen sich die LCOE (vereinfacht berechnet) auf rd.
10 Cent/kWh. Dies musste auch als Strike-Preis im CfD-Design angewandt werden, um eine
Realisation des Projektes zu erlauben. Tatsachlich wird aber nur erwartet, dass sich ein Marktpreis
in der Hohe von 7,5 Cent realisieren |dsst. Die Differenz ist damit jahrlich vom 6ffentlichen
Fordergeber zu erstatten.

Unter den Rahmenbedingungen einer Investitionsforderung ware demgegeniber nur eine
anfangliche Férderung iin der Hohe von. rd. 35% der Investitionskosten erforderlich, um LCOE in
der H6he von 7,5 Cent zu erreichen und damit eine Projektrealisation zu erlauben. Aus Sicht des
offentlichen Fordergebers ware damit zugleich eine weitere Einsparung gegeniiber den CfD-
Rahmenbedingungen von rd. 2.700 EUR verbunden, was eine weitere Erhéhung der
Investitionsférderung am Beginn des Projektes auf bis zu rd. 60% erlaubt, dann allerdings bei
der:dem Betreibenden zu einem Ubergewinn iiber die Kapitalkosten hinaus) tiber die Laufzeit
flhren wirde.

Die Validitat dieses Beispiels hdangt maRgeblich von den getroffenen Annahmen ab. Die Bemessung
der Hohe der angenommenen Investitionsforderung setzt dartiber hinaus Kenntnis Giber
Marktparameter voraus, die im Regelfall nicht vorauszusetzen ist. Dies verbindet die dargestellten
Uberlegungen mit einem spezifischen Risiko aus Sicht 6ffentlicher Férdergeber, v.a. hinsichtlich
einer (ordnungspolitisch gegebenenfalls problematischen) Betreiber:innen-Uberférderung
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Wie auBerdem in der Literatur angemerkt wird, ist diese Alternative fir 6ffentliche Fordergeber im
Regelfall nicht abbildbar, da die hohen Einmalzahlungen mit fiskalischen Restriktionen (und
unabhangig davon mit betrachtlichen Mittelaufbringungsbedarfen) verbunden sind. Dies stellt den
spezifischen Nachteil gegeniiber den anderen hier behandelten Alternativen hinsichtlich der
Umsetzbarkeit dar (z.B. (UNDP & ETH Zurich, 2018, S. 75)).

9.6.4. Zusatzliche Betrachtungen

Im Zusammenhang mit der Diskussion unterschiedlicher Ausgestaltungsalternativen von
Fordersystemen und der damit verbundenen Perspektive mehr oder weniger weitreichender
Abweichungen von der bisherigen Praxis ist auf einen weiteren Bestimmfaktor der Hohe von
Kapitalkosten hinzuweisen: Auch Veranderungen in den Rahmenbedingungen von Projekten im
Bereich erneuerbarer Stromerzeugungstechnologien stellen Risiko dar und fihren zu einer
entsprechenden Kostenkomponente. Ausgeldst wird dadurch fiir Betreibende und ihre
Kapitalgebende letztlich eine Volatilitdt in den entscheidenden Parametern der wirtschaftlichen
Planung. Vorhersehbarkeit, Frequenz und Wirkung sind hier maRgeblich. Obschon eine genauere
Quantifizierbarkeit nicht moglich ist, scheinen mitunter betrachtliche Kapitalkosten-Effekte moglich.

Dies legt die Sinnhaftigkeit behutsamer und inkrementeller Anderungen in den eingerichteten
Férdersystemen nahe. Entsprechende Vorlaufzeiten fiir Anderungen und eine klare Kommunikation
vorab sind stellen weitere Empfehlungen dar.

9.6.5. Fazit der Auswirkung auf die Finanzierung

Die Finanzierungsbedingungen spielen fiir die Umsetzung eines Projektes im Bereich erneuerbarer
Stromerzeugungstechnologien in der Regel eine ebenso grolRe Rolle wie technische Parameter. Die
Erfassung und Messung sind jedoch mit besonderen Herausforderungen verbunden. Volatilitdten in
den Rahmenbedingungen zdhlen ebenso hierzu wie die Diversitdt der Unternehmen, die als
Projektbetreibende in Erscheinung treten und mit unterschiedlichen Finanzierungsbedingungen
konfrontiert sind.

Das weitverbreitetste Konzept, um die Finanzierungsbedingungen im Bereich erneuerbarer
Stromerzeugungstechnologien zu erfassen, ist jenes des WACC — und im Rahmen dessen das Konzept
des CAPM zur Bestimmung der Eigenkapitalkosten. Auch im Rahmen bisheriger EAG-Gutachten
wurde es — ausgehend von den gesetzlichen Vorgaben — als Bezugspunkt genommen (Resch & et al.,
2022), (Osterreichische Energieagentur, 2023). Dieser hohen praktischen Relevanz steht eine geringe
methodische Eignung fir die im Rahmen einer Marktpramienregelung gegenliber; besonders trifft
dies hinsichtlich der heterogenen Zusammensetzung der Unternehmen zu, die als Forderwerbende in
Betracht kommen sollen. Eine angemessene Finanzierung, die noch dazu entsprechende
Ausbauanreize optimiert setzt, kann damit nur sehr eingeschrankt gewahrleistet werden. Im Sinne
einer erweiterten Marktpramienregelung oder eines potenziellen CfD-Regimes sollten daher
Weiterentwicklungen angestrebt werden.

Ansatzpunkte, um die angesprochenen Defizite zu adressieren, konnen insbesondere in der
Einflihrung eines Aktionsmodus liegen. Dieser kann in der Ausgestaltung der relevanten Parameter
auf dem Konzept des WACC basieren, darliber hinaus aber verhaltenswissenschaftliche Erkenntnisse
beriicksichtigen und sohin eine 6konomisch zielgerichtete Adressierung der Projektwerbende
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ermoglichen. Hierbei sollte starker auf individuelle Voraussetzungen und konkrete
Entscheidungssituationen eingegangen werden.

Unabhangig von der Empfehlung zur Weiterentwicklung der Abbildung von
Finanzierungsbedingungen im Rahmen von Marktpramienregelungen/CfDs lassen sich jedoch
konkrete Aussagen zu Ausgestaltungsfragen in Verbindung mit einer solchen Marktpreisregelung
treffen. Aus der Perspektive eines offentlichen Fordergebers scheint die Ausgestaltung eines Systems
auf Basis eines zweiseitigen CfD zu bevorzugen zu sein. Die erwartbaren glinstigeren
Finanzierungsbedingungen sprechen hierfiir ebenso wie ein Vermeiden zusatzlicher Komplexitat in
der Bemessung von Strike-preisen, die z.B. im Falle einseitiger CfD-Schemen zu berilicksichtigen sind.

Wechseloptionen sollten in diesem Sinne der verbesserten Finanzierungsbedingungen nicht oder nur
in einem sehr eingeschrankten MaRe vorgesehen sein. Dies ergibt sich bereits unmittelbar aus den
zuvor dargelegten Abwagungen.

Anderungen im Férdersystem verursachen ebenso Kosten. Sie sollten daher bedachtsam und
inkrementell durchgefiihrt werden. Eine begleitende und frihzeitige Kommunikation, die durch
entsprechende Stakeholder:innen-Einbindungen ergdnzt wird, ist ebenso zu empfehlen.
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10 Ergebnisse und Schlussfolgerungen

Das Projekt hat zentrale Erkenntnisse zur Weiterentwicklung des osterreichischen
Marktpramiensystems hervorgebracht. Ein wichtiges Ergebnis ist die vergleichende Analyse
europaischer CfD-Umsetzungen. Sie zeigt, dass Details wie Referenzpreisberechnung,
Realisierungsfristen oder Markteintrittsoptionen entscheidend fiir die Investitionssicherheit und
Marktwirkung sind. Innovative Ansatze bzgl. Referenzperiode, Laufzeit oder Anpassungen des Strike-
Preises liefern wertvolle Anregungen.

Die modellierten Strompreis- und Marktwertszenarien fiir 2030 und 2050 verdeutlichen, dass mit
steigendem Anteil erneuerbarer Energien Flexibilitatsoptionen (Speicher, steuerbare EE, Netzausbau)
unverzichtbar sind, um Preisvolatilitdat zu begrenzen und ebenso dass Forderungen Erneuerbarer
weiterhin notwendig sind.

Dartiber hinaus wurde die Rolle von PPAs im Zusammenspiel mit CfDs und Marktpramien untersucht.
PPAs spielen in Osterreich derzeit kaum eine Rolle und wiren nur dann relevant, wenn ihr Ausbau
politisch gewollt ware. Zwar sind PPAs grundsatzlich moglich, werden aber durch die
Marktpramienregelung faktisch erschwert, da fir Anlagenbetreibende erhebliche
Riickzahlungsrisiken entstehen. Um einen PPA-Markt zu fordern, waren daher eigene Forderschienen
oder eine Anpassung der Referenzmarktwert-Logik notig. PPAs sind vor allem in den Landern
etabliert, wo 6ffentlichen Forderinstrumente fehlen oder nicht hinreichend wirksam sind.

Die Analyse der verschiedenen Reformoptionen zeigt, dass Osterreich vor einer grundlegenden
Entscheidung steht. Das bestehende Marktpramienmodell nach dem EAG hat zwar zum Ausbau
erneuerbarer Energien beigetragen, erfiillt aber die neuen europaischen Anforderungen wohl nicht
in allen Details. Ebenso scheint das bestehende Modell nicht den Erfordernissen eines Marktes, der
zunehmend von extremen Preisschwankungen gepragt ist, gdnzlich gewachsen zu sein. Die Optionen
A bis D verdeutlichen die Spannweite moglicher Reformpfade — von einer vorsichtigen
inkrementellen Anpassung tiber den Ubergang zu zweiseitigen Differenzvertrigen bis hin zu
weitreichenden Systemwechseln mit Kapazitatszahlungen.

Kurzfristig bis mittelfriste erscheint Option A als die ideale Lésung, um die Schwachen des
bestehenden Modells abzufedern. Langfristig jedoch wird Osterreich kaum umhinkommen, das
europadische Leitmodell zu Glbernehmen. Zweiseitige Differenzvertrdage (Option B) bieten eine gute
Balance zwischen Planungssicherheit fiir Investoren und Kompatibilitdt mit den Vorgaben der EU. Sie
ermoglichen stabile Zahlungsstrome, reduzieren die Finanzierungskosten und sichern den weiteren
Ausbau erneuerbarer Energien. GleichermaBen verscharfen sie aber auch die
Erlésentgangsproblematik im Fall von negativen Preisen.

Die Optionen C und D bleiben interessante theoretische Konzepte, sind jedoch mit erheblichen
Risiken verbunden. Kapazitdatszahlungen, sei es jahrlich oder einmalig bei Errichtung, erfordern einen
vollstandigen Systemumbau, der technisch, administrativ und rechtlich kaum zu bewaltigen waére.
Zudem sind die Anreize fir effizienten Betrieb und langfristige Marktintegration in diesen Modellen
schwach ausgepragt.
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Uber die reine Frage des Férderdesigns hinaus muss die Politik kiinftig zwei zusitzliche Themen
starker in den Blick nehmen. Erstens das wachsende Problem negativer Preise: Diese werden in den
kommenden Jahren zunehmen und konnten die Erlose vieler Betreibenden massiv beeintrachtigen.
Fordermodelle miissen so ausgestaltet werden, dass sie Fehlanreize vermeiden, gleichzeitig aber die
Investitionsbereitschaft nicht gefahrden. Zweitens die Rolle steuerbarer erneuerbarer Energien: Nur
wenn diese gezielt geférdert und in die Markte integriert werden, kann das System die notwendige
Flexibilitat erreichen, um groRe Mengen variabler Erzeugung aus Windkraft und PV erfolgreich
aufzunehmen.

Insgesamt ldsst sich festhalten: Osterreich braucht eine Férderpolitik, die sich an den européischen
Vorgaben orientiert, gleichzeitig aber nationale Besonderheiten beriicksichtigt. Der Ubergang zu CfDs
scheint dabei langfristig unausweichlich. Hier erscheinen aber Verfeinerungen in der Ausgestaltung
der Forderregelungen notwendig, um bestmaoglich der Problematik negativer Strompreise und des
damit verbundenen Erlésentgangs bestmoglich zu begegnen bzw. diese nicht zu verscharfen.
Ergdnzend dazu sollten spezifische Instrumente fiir steuerbare erneuerbare Energien eingefiihrt und
Mechanismen zum Umgang mit negativen Preisen entwickelt werden. Nur so kann der Ausbau der
erneuerbaren Energien erfolgreich fortgesetzt werden —in einem Marktdesign, das sowohl
Investor:innen Sicherheit bietet als auch die Interessen der Verbrauchenden wahrt.

Besonders die aktuelle Regelung zu negativen Preisen gemal § 15 EAG wird zunehmend kritisch
gesehen, da sie die Erléssicherheit untergrabt und Investitionen in neue Projekte erschwert (RIS,
2025), (Resch, Monsberger, Liebmann, Schwabeneder, & Schoniger, 2025), (ACER, 2024), (IEA, 2023),
(Agora Energiewende, 2022). Eine zeitnahe Reform dieser Vorschrift erscheint sinnvoll, um
Fehlanreize zu vermeiden und zugleich Investitionsbereitschaft sicherzustellen.

Zudem wurde untersucht, wie die Weiterentwicklung der Marktpramienregelung die
Finanzierungsbedingungen von Energieprojekten sachgerecht bertcksichtigen kann. Im Mittelpunkt
steht das Konzept des WACC, das trotz methodischer Limitationen eine zentrale Rolle in Gutachten
und Praxis spielt, aber im Kontext erneuerbarer Projekte teilweise ungeeignet erscheint. Die
Analysen zeigen, dass die Heterogenitat der Betreiber:innen und die Volatilitat relevanter Parameter
zu Verzerrungen fihren kénnen, weshalb alternative Ansatze — insbesondere Auktionsmechanismen
— als vielversprechender erachtet werden. Anderungen am derzeitigen Forderregime sollten dabei
inkrementell erfolgen und durch transparente Kommunikation sowie Stakeholder:innen-Einbindung
flankiert werden. Insgesamt zeigt sich, dass die aktuelle Marktpramienregelung zumindest in einem
kleinen Umfang Anpassungen bedarf.

Stellungnahmen der Erneuerbaren-Branche betonen, dass das bestehende Osterreichische
Forderregime auf Basis des EAG noch jung ist und bisher keine ausreichende Evaluierung seiner
Wirksamkeit erfolgt ist. Grundlegende Anderungen am Férdersystem wiirden erhebliche
Unsicherheiten schaffen, Finanzierungskosten erhéhen und den dringend notwendigen Ausbau der
erneuerbaren Energien verzégern. Besonders hervorgehoben wird, dass die vorgeschlagenen
Anpassungen iberwiegend Verschlechterungen darstellen und den Markthochlauf gefahrden
konnten. Anstatt zusatzliche regulatorische Eingriffe vorzunehmen, ware es zielfiihrender, die
tatsachlichen Hemmnisse beim Ausbau — wie Netzkapazitaten, Flachenverflgbarkeit und
Genehmigungsverfahren — systematisch zu adressieren und technologielibergreifend zu analysieren.
Zudem sollten Besonderheiten des Osterreichischen Energiemarktes beriicksichtigt werden, um
Investitionsanreize und Planungssicherheit zu starken.
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11 Ausblick und Empfehlungen

Folgende Handlungsempfehlungen lassen sich ableiten:

e Anpassungsbedarf liberpriifen: Uberpriifen, welche Anpassungen des dsterreichischen
Marktpramienregimes notwendig sind, um die EU-Vorgaben zu CfDs vollstandig umzusetzen.

e PPAs, wenn politisch gewiinscht, gezielt entwickeln: Eine klare, eigenstdandige Forderlogik
far PPAs, wenn der Ausbau dessen forciert werden soll, konnte mittelfristig zusatzliche
Investitionsimpulse schaffen, ohne das bestehende Férdersystem zu destabilisieren.

e Stabile Ubergangsregelungen schaffen: Kurzfristig das bestehende Marktpramienmodell
behutsam anpassen (Option A), um Unsicherheiten bei Finanzierung und Projektentwicklung
zu vermeiden und Investitionssicherheit zu gewahrleisten.

o Langfristige Einfiihrung von CfDs (Option B) vorbereiten, wenn EU-rechtlich notwendig:
Planungssicherheit fiir Investoren erhéhen, Finanzierungskosten senken und den Ausbau
erneuerbarer Energien systematisch fortfihren.

o Strukturelle Hemmnisse adressieren: Genehmigungsverfahren, Netzanbindung,
Flachenverfligbarkeit und technologielibergreifende Ausbauhemmnisse gezielt analysieren
und abbauen, um Investitionen effizient zu ermdglichen, ohne das Fordersystem
grundlegend zu verandern.

e Finanzierungsbedingungen beriicksichtigen: Die Ausgestaltung von Férdermodellen sollte
auf eine Reduktion der Volatilitdt der Zahlungsfliisse abzielen, um Eigen- und
Fremdkapitalkosten zu senken, den WACC zu optimieren und damit die Finanzierungskosten
fir Projekte im Bereich erneuerbarer Energien zu reduzieren.

o Flexibilitatsoptionen fordern: Speicher, Lastmanagement und Netzausbau gezielt in die
Forderlogik einbinden.
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