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Vorwort

Liebe Leserin, lieber Leser,

nach der EEG-Novelle ist vor der EEG-Novelle: Fiir 2016

ist die Verabschiedung des ,EEG 3.0" geplant. Ein wichtiger
Bestandteil dieser Reform werden - so die Ankiindigung im
Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) 2014 - Versteigerun-
gen sein, die im Grundsatz als wettbewerbliche Bestimmung

der Forderhohe dienen sollen.

Doch neben der Férderhohe ist die Frage, was und wie ge-
férdert wird, von entscheidender Bedeutung. Nun, da die
ersten 25 Prozent Erneuerbarer Energien in das Stromsys-
tem integriert wurden, stellt sich die Frage, wie der Schritt
hin zu 50 Prozent sinnvoll gelingen kann. Dabei wird deut-
lich, dass kiinftig die Systemintegration von erneuerbaren
und konventionellen Energietrdgern starker in den Blick

genommen werden muss.
Insofern sind der Strommarktdesignprozess und das EEG

3.0 zwei Seiten derselben Medaille: Es geht darum, ab 2017

die Regeln fiir ein sinnvolles Zusammenspiel der Erneu-

Die Ergebnisse auf einen Blick

erbaren Energien mit den fossilen Energieerzeugern, der
Stromnachfrage und den Stromspeichern zu organisie-

ren. Vor diesemn Hintergrund haben wir das Oko-Institut
beauftragt, ein deutlich iiber das EEG 2.0 hinausgehendes
Reformmodell fiir das EEG zu entwickeln. Es sollte dabei

ein Finanzierungssystem entwickeln, das sich in ein neues
Strommarktdesign einordnet, die Flexibilitdtsherausforde-
rung aufgrund der wachsenden Anteile von Windkraft- und
Solaranlangen aufgreift sowie die Akteursvielfalt und die

Biirgerbeteiligung an den Erneuerbaren Energien erhélt.

Das Oko-Institut hat auf dieser Basis den anliegenden Re-
formvorschlag erarbeitet, den wir hiermit zur Diskussion
stellen. Wir wiinschen [hnen eine interessante Lektiire —
und freuen uns auf eine rege Debatte um die richtige Ausge-

staltung des EEG 3.0 in den kommenden Monaten.

Ihr Patrick Graichen
Direktor Agora Energiewende

Beim Schritt von 25 % auf 50 % Erneuerbare Energien werden systemdienliche Auslegung und Betrieb
der EE-Anlagen zentral, da sonst die Gesamtsystemkosten deutlich steigen. Systemdienliche Auslegung
und systemdienlicher Betrieb von Wind- und Solaranlagen werden jedoch von der derzeitigen EEG-
Finanzierungsform, der gleitenden Marktpramie, kaum angereizt.

Der Energy-only-Marktpreis wird EE-Anlagen nie ausreichend refinanzieren, muss jedoch als zentrale
SteuerungsgrofRe des Gesamtsystems bei den EE-Anlagenbetreibern unverzerrt ankommen. Die gleitende
Marktpramie des geltenden EEG verzerrt aber das Preissignal des Spotmarkts, mit der Folge vermehrt
auftretender negativer Borsenpreise und entsprechend steigender EEG-Umlage.

Im EEG 2016 sollte daher die Finanzierung von EE-Anlagen auf die Zahlung von Kapazitatspramien fur
systemdienliche Kapazitat umgestellt werden. Diese Umstellung bedeutet zwar, dass EE-Anlagenbetreiber
das Strompreis-Risiko Ubernehmen mussen, gleichzeitig reduziert es jedoch ihr Wetterrisiko. Ein
Risikobandbreitenmechanismus kann zudem das Strompreis-Risiko begrenzen.

Der Ubergang zu Ausschreibungen fiir systemdienliche Kapazitdten sollte schrittweise erfolgen und durch
Sonderregeln fur kleine Projekte aus dem Bereich der Birgerenergie erganzt werden. Die fur das EEG 2016
vorgesehenen Ausschreibungen werden nicht fur alle Technologien und Anlagenklassen in kurzer Frist
maoglich sein. In diesen Segmenten sollte mit festgesetzten Kapazitatspramien begonnen werden.







Zusammenfassung

Die Neuorientierung des Stromversorgungssystems in
Richtung Erneuerbarer Energien und der entsprechende
Umstrukturierungsprozess stehen am Ubergang zu einer
neuen Entwicklungsetappe. Die ndchste Ausbauphase fiir
die regenerative Stromerzeugung wird vor allem durch eine
deutliche Zunahme der Zeitrdume gekennzeichnet sein, in
denen Stromerzeugungsanlagen mit kurzfristigen Grenz-
kosten von null die Nachfrage voll abdecken und die Preis-
bildung auf dem Energy-only-Markt in einer neuen Quali-

tdt pragen beziehungsweise dominieren.

Ein auf diese neue Etappe ausgerichtetes Flankierungssys-
tem fiir die Erneuerbaren Energien im Stromsektor wird aus
Grinden der Systemstabilitdt, aber auch aus der (Gesamt-)
Kostenperspektive den systemdienlichen Betrieb und die
systemdienliche Auslegung regenerativer Erzeugungsanla-
gen deutlich stéarker in den Mittelpunkt stellen missen, als
dies im Rahmen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG)
derzeit geschieht, auch nach der Novelle im Jahr 2014. Vor
allem ergibt sich die Notwendigkeit, den zukiinftig stark
steigenden (kostenintensiven) Flexibilitdtsbedarf des Strom-
erzeugungssystems zu begrenzen und das Angebot an (kos-

tenglnstigen) Flexibilitdtsoptionen im System zu erhéhen.

In dieser Situation ist ein Perspektivwechsel fiir die Be-
trachtung der Finanzierungsmechanismen fiir die Erneuer-
baren Energien notwendig. Im Kern besteht dieser darin, die
Finanzierungsmechanismen nicht mehr als Férderinstru-
mente mit starken Mikrosteuerungselementen, sondern als
langfristig tragfdhige Elemente eines neuen Strommarktde-
signs zu begreifen und entsprechend auszugestalten. Dies
ist insbesondere vor dem Hintergrund des Befundes von
zentraler Bedeutung, dass das aktuelle Strommarktdesign
auch und besonders fiir die Finanzierung von Stromerzeu-
gungsanlagen auf Basis dargebotsabhéngiger Erneuerbarer
Energien wie Wind- und Sonnenenergie keine hinreichend
robuste Grundlage bietet beziehungsweise sich eine solche
Basis nur unter extrem unwahrscheinlichen Bedingungen,
und auch hier nur fiir eher geringe Aufkommensanteile Er-
neuerbarer Energien, herausbilden kénnte.

Die anstehenden Transformationsschritte in Richtung eines
zukunftsfahigen Strommarktdesigns sollten auch die Ge-

staltung der ckonomischen Basis fiir das zukiinftige Strom-

system in den Blick nehmen. Dabei ist es notwendig, drei
verschiedene Fragen zu adressieren. Wie kann das zukiinf-
tige Stromsystem iber Preissignale koordiniert werden?
Wie kann das zur Finanzierung der notwendigen Investiti-
onen notwendige Einkommen erzeugt werden? In welchem
Ausmal sind Risikoasymmetrien zwischen den verschie-
denen Elementen des Stromsystems (Erneuerbare Energien,
Nachfrageflexibilitat, Residuallastkraftwerke, Speicher)
hinnehmbar?

Aus dieser umfassenden Betrachtungsweise ergeben sich
auch neue Perspektiven fiir die Kostenaspekte eines Uber-
gangs zu einem neuen Marktdesign. Neben den kurzfris-
tigen Kostenaspekten (die durch eine auf die EEG-Umlage
fokussierte Debatte in keiner Weise angemessen bertick-
sichtigt werden) miissen auch die ldngerfristigen Kosten-
entwicklungen und damit verstérkt die verschiedenen
Aspekte eines systemdienlichen Anlagenbetriebs und sys-
temdienlicher Anlagenauslegungen in den Blick genommen

werden.

Fir die wertoptimierte Reform des EEG bilden neben der
ldngerfristigen Ausrichtung auf ein neues Strommarktde-
sign jedoch auch der aktuelle Entwicklungsstand des Fi-
nanzierungssystems fiir die regenerative Stromerzeugung,
dessen Errungenschaften (Technologiebandbreite, breite
okonomische Teilhabe etc.), aber auch die mit dem EEG 2014
gefallten Richtungsentscheidungen wesentliche Rahmen-
bedingungen. In diesem Zusammenhang kommt der Kon-
zeption der anstehenden Weiterentwicklungsschritte als
Lernprozess mit klar formulierten Erkenntnisinteressen
eine besondere Bedeutung zu. Dies gilt insbesondere, wenn
- wie im politischen Raum oft betont - die Akteursvielfalt,
insbesondere durch regional verankerte Akteursgruppen

(,Biirgerenergie”) erhalten bleiben soll.

Vor diesem Hintergrund wird ein Modell fiir eine an den
langerfristigen Notwendigkeiten orientierte strukturelle
Reform des EEG entwickelt, das sich an folgenden Eckpunk-

ten orientiert:

- Das Reformmodell soll Giber die allenfalls graduellen Ver-
dnderungen der aktuellen EEG-Novelle hinausgehen,




gleichzeitig aber auch zum aktuellen Flankierungsmodell
fir die Erneuerbaren Energien anschlussfahig bleiben.

- Es soll die langerfristige Umbauperspektive des Strom-
systems (auf Grundlage der Ziele des deutschen Energie-
konzepts) und damit auch die langerfristige Reformpers-
pektive des EEG und das zukiinftige Strommarktdesign in
den Blick nehmen.

- Die Analysen sollen die Perspektiven der unterschiedli-
chen Akteure des Stromsystems umfassend berticksich-
tigen, das heil3t die der Betreiber beziehungsweise In-
vestoren von Regenerativkraftwerken, aber auch die der
Betreiber beziehungsweise Investoren von Anlagen, die
die notwendigen Flexibilitaten fiir das System bereitstel-
len, sowie nicht zuletzt die Perspektive derer, die die Kos-
ten des Systems zu tragen haben.

- Der Vorschlag soll die den verschiedenen Ausgestaltungs-
und Parametrisierungsoptionen zugrunde liegenden An-
nahmen und Préamissen, das heildt auch die unterstellten
An- und Herausforderungen transparent und dem Dis-
kurs soweit wie moglich zuganglich machen.

- Die Analysen sollen schliefllich neben strukturellen und

qualitativen Uberlegungen auch und besonders quantita-

tive Bewertungen und konkrete Parametrisierungsvor-
schlége einschliellen.

In diesem Sinne verstehen sich die hier prasentierten Ana-
lysen als konstruktiver, weil umfassend begriindeter und
hinsichtlich der Grundannahmen transparent gemachter
sowie in hinreichendem Detail spezifizierter, Beitrag zu ei-
ner Diskussion um die weitergehenden Reformen des Flan-
kierungssystems fiir die Stromerzeugung auf Basis Erneu-
erbarer Energien. Insbesondere verstehen sie sich als ein
Debattenbeitrag, der in einem integrativen Ansatz die lang-
fristigen Ausbauziele fiir die Erneuerbaren Energien, aber
auch die Strukturen und die 6konomische Basis des Strom-
systems sowie die politische Machbarkeit der anstehenden
Transformation im Blick behalt.

Das untersuchte Modell (Abbildung Z-1) beinhaltet ver-
schiedene Elemente, die sich strukturell ergdnzen und in
der mittel- und léngerfristigen Perspektive einzeln oder im

Verbund weiterentwickelt werden konnen:
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- Alle neu errichteten Anlagen werden mit dem Strom-
preissignal des Energy-only-Marktes konfrontiert. Die
Standardvariante hierfir bildet die mit dem EEG 2014
eingefiihrte verpflichtende Direktvermarktung. Fir die
nicht von der verpflichtenden Direktvermarktung erfass-
ten Anlagen werden die Stundenpreise des Day-ahead-
Marktes tiber eine variable Einspeisevergiitung gespie-
gelt. Fir kleine Anlagen kann eine De-minimis-Regelung
geschaffen werden.

- Alle neu errichteten Anlagen erhalten zusétzlich zum
Einkommen aus dem Strommengen-(Energy-only-)
Markt eine ex ante festgelegte und langerfristig fixierte
Kapazitatszahlung mit monatlichen Abschlagszahlungen
und jéhrlicher Verrechnung. Diese soll primér die Refi-
nanzierungsllicke schlief3en, aber auch die Strompreis-
signale des Energy-only-Marktes fiir den Anlagenein-
satz moglichst wenig verzerren und zusatzliche Anreize
zur systemdienlichen Anlagenauslegung erzeugen. Fiir
dargebotsabhéngige Erzeugungsoptionen (Windkraft-
oder Solarenergieanlagen) erfolgt die Pramienzahlung auf
Basis einer systemdienlichen Bezugskapazitat, die aus
dem Mittelwert der Einspeiseleistung fiir die mittleren
acht Stundendezile des Jahres (90-Prozent-/10-Prozent-
Dezil) ermittelt wird. Fiir einlastbare Regenerativkraft-
werke soll als Bezugskapazitét die Nennleistung bepreist
werden. Mit den Pramienzahlungen fiir systemdienliche
Kapazitdt konnen deutliche Anreize fiir die systemdien-
liche Anlagenauslegung, aber auch mit Blick auf die Sys-
temdienlichkeit optimierte Eigenverbrauchsauslegungen
gesetzt werden. Uber die Ermittlung der Bezugskapazi-
tat nach dem Dezilverfahren kénnen auch wesentliche
Nachteile von Kapazitatsprdmienmodellen (gegebenen-
falls geringere Anreize fiir Anlagenauslastung) vermieden
werden.

Zusétzlich zur fiir die systemdienliche Erzeugungsleis-
tung gezahlten Kapazitatspramie sind fir einzelne Tatbe-
stdnde Sonderzahlungen vorgesehen. Fiir den Ausbau der
Offshore-Windenergie bis zu einer Kapazitat von zehn
Gigawatt soll eine Sonderpramie zur Erschliefung in-
dustrialisierungsbedingter Innovationspotenziale gezahlt
werden, die mit einem Jahresférdervolumen von maximal
900 Millionen Euro entweder im Rahmen des reformier-

ten EEG oder extern (analog dem 100.000-Dé&cher-Pro-
gramm fir die Photovoltaik) finanziert werden kann.

- Die bis auf Weiteres technologiedifferenzierte Prdmien-

zahlungen fiir systemdienliche Kapazitét sollen in einem
sukzessiven Prozess (im Rahmen der verbliebenen recht-
lichen Freiheitsgrade) Giber Ausschreibungen festgelegt
werden. Damit die Risiken eines zeitgleichen Ubergangs
zu Kapazitatszahlungen und zu Ausschreibungen be-
grenzt werden, sollen diesbeziiglich geeignete Ausschrei-
bungsverfahren (Descending-Clock-Verfahren mit Ein-

heitspreis, Segment fiir Non-competitive Bids) eingefithrt

werden. Mit Blick auf die Verbraucherinteressen wird
eine indexbasierte Anpassung der iber die Ausschrei-
bungen ermittelten Kapazitdtspramie auf Grundlage der
Windgiite des jeweiligen Standortes vorgenommen, zum
Beispiel durch ein weiterentwickeltes Referenzertrags-
modell oder ein alternatives Verfahren.

- Die Strukturreform der Einkommensstréme und die Er-
zielung umfassender Erfahrungen mit diesem Modell soll
damit einer umfassenden Festlegung der Pramienzahlung
durch Ausschreibungen vorgelagert werden, um einen
organischen Fortentwicklungsprozess auf Basis zielge-
richteter Lernprozesse zu gewéhrleisten, der insbeson-
dere die aktuell groRRe Akteursbreite erhélt.

- Angesichts der gravierenden Unsicherheiten hinsicht-
lich der im Energy-only-Markt erzielbaren Erlose wird
ein Risiko-Bandbreiten-Mechanismus fiir den Fall un-
erwartet hoher Erldse der jeweiligen Flotte eingeftihrt
(Abbildung Z-2). Wenn die Flottenerldse fiir die jewei-
lige Technologiegruppe den jeweiligen Austibungspreis
tberschreiten, miissen die Anlagenbetreiber einen ent-
sprechenden Barausgleich entrichten, der mit der Kapa-
zitdtspramie verrechnet wird. Der Austibungspreis wird
sowohl bei der administrativen Festlegung der Kapazi-
tétspramien als auch bei der Ausschreibung 6ffentlich
bekannt gemacht.

Werden die fiir das Jahr 2015 erwartbaren EEG-Einspeise-
vergiitungen als Ausgangspunkt fiir die Kosten der ver-
schiedenen regenerativen Erzeugungsoptionen genommen,
so kann das reformierte Modell fiir Erneuerbare-Ener-
gien-Finanzierung beispielhaft parametrisiert werden. Bei

Annahme konservativer Erldsannahmen tiber den Energy-




only-Markt, also einer Situation mit den aktuellen Kohle-,
Gas- und CO,-Preisniveaus und einem Zubau der Erneu-
erbaren Energien nach den aktuellen Planen, ergeben sich
folgende Kapazitatszahlungen fiir neue Erneuerbare-Ener-
gien-Anlagen:

- Eine Biogas-Anlage erhielte jahrlich ca. 45 EUR pro Kilo-
watt installierter Leis-tung, eine Anlage fiir feste Bio-
masse knapp 230 Euro pro Kilowatt und Jahr,

- eine Photovoltaik-Anlage erhielte jahrlich eine Kapazi-
tatspramie von 935 Euro pro Kilowatt systemdienlicher
Bezugsleistung,

Ubersichtsschema zum Risiko-Bandbreiten-Mechanismus

konservative unerwarteter Risko-
Erlos- Erlos- Band-
Prognose rickgang breite
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- eine Onshore-Windanlage erhielte —je nach Standort -
Zahlungen zwischen 565 Euro und knapp 680 Euro pro
Kilowatt systemdienlicher Leistung,

- eine Offshore-Windanlage erhielte die Zahlung fiir einen
entsprechenden Standort (ca. 680 Euro pro Kilowatt sys-
temdienlicher Bezugsleistung) sowie bis zum Erreichen
von 10 Gigawatt installierter Leistung zusétzlich einen
Innovationsbonus in Héhe von etwa 270 Euro pro Kilo-
watt systemdienlicher Bezugsleistung.

Die systemdienliche Bezugsleistung fiir Wind-und Solar-

anlagen wird dabei, wie oben dargestellt, als Durchschnitt

Abbildung 7-2
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der stindlichen Einspeiseleistung der 10 Prozent-bis-90

Prozent-Dezile berechnet.

Mit diesen Schritten einen strukturellen Reform missen die
Anlagenbetreiber einen Teil des Strompreisrisikos tiber-
nehmen, gleichzeitig werden aber durch die Einfithrung
von Kapazitatszahlungen Dargebotsrisiken (windstarke/-
schwache Jahre etc.) abgebaut, sodass der Nettorisikozu-
wachs beschrinkt bleibt. Den mit der Ubernahme zusétz-
licher Risiken moglicherweise entstehenden zusétzlichen
Finanzierungskosten miissen jedoch die im Gesamtsystem
erzielbaren Kosteneinsparungen durch den systemdienli-
chen Betrieb und die systemdienliche Auslegung der Er-
zeugungsanlagen gegeniibergestellt werden, sodass auch
aus dieser Perspektive die mit dem vorgeschlagenen Modell
einhergehende (begrenzte) Risikolibernahme akzeptabel er-
scheint.

In der Gesamtsicht kann das beschriebene Modell einerseits
mit begrenztem Aufwand soweit spezifiziert werden, dass
es in einem Uberschaubaren Zeitraum umgesetzt werden
konnte. Andererseits zeigt sich, dass die einzelnen Ele-
mente des Modells auch interessante Perspektiven fiir eine
lernorientierte und evidenzbasierte Weiterentwicklung in
Richtung eines umfassenden Marktdesigns fiir die Energie-

wende bieten.







summary

The transition of Germany's electricity supply system to one
based on renewable energies and the re-structuring process
needed to achieve this are facing a new stage in develop-
ment. The next phase in the expansion of renewable elec-
tricity production includes a substantial increase of periods
in which the German electricity demand is met in full by
electricity production plants with zero short-term marginal
costs and these influence or dominate price formation in an

energy-only market in a substantially different way.

A remuneration scheme for renewable energies in the Ger-
man electricity system, which is geared to this new phase of
development, will have to be geared more strongly - for rea-
sons of system stability and from the perspective of (overall)
costs — to an operation and design that is compatible with
the needs of the future electricity system. This orientation
needs to be stronger than that which is currently possi-

ble within the framework of the German Renewable En-
ergy Sources Act (Erneuerbare-Energien-Gesetz, EEG) and
after the amendment of 2014. Above all it is necessary to
minimise the flexibility needs of the electricity production
system, which will substantially increase in the future and
are cost-intensive, as well as to increase the availability of

(inexpensive) flexibility options in the system.

In this situation a change of perspective is necessary in the
consideration of remuneration mechanisms for renewable
energies. Essentially, this change entails conceiving of and
designing these financing mechanisms no longer as support
instruments with strong micro steering elements but rather
as elements of a new electricity market design that are fit
for the future. This is particularly crucial given the finding
that the current electricity market design does not contain
a sufficiently robust basis for the financing of electricity
production plants based on the fluctuating availability of
renewable energies such as wind and solar power and could
only provide such a basis under extremely improbable con-
ditions and only in the case of rather low shares of available

renewable energies.

The necessary transformation steps towards an electricity
design that is sustainable and fit for the future should also

take into account the design for the economic basis of the

future electricity system. In doing so, it is necessary to ad-
dress three different questions: How can the future electric-
ity system be coordinated on the basis of price signals? How
can the revenues for financing the necessary investments
be generated? To what extent are risk asymmetries accept-
able between the different elements of the electricity system
(renewable energies, demand-side flexibility, residual load

power plants, storage)?

From this comprehensive view, new perspectives also arise
for the cost factors of a transition to a new market design.
Alongside the short-term cost factors (which are not being
properly appreciated in the debate about the EEG surcharge),
the more long-term cost developments - and thereby to a
greater extent the different aspects of plant operation and
designs that are compatible with the needs of the future

electricity system — also have to be considered.

Alongside the long-term transition to a new electricity
market design, the current status in the development of the
financing system for renewable electricity production, its
progress (range of technologies, broad economic partici-
pation, etc.) and the policy decisions on the German EEG

in 2014 are also key framework conditions for the market
value-driven reform of the EEG. In this context it is espe-
cially important to approach the development steps ahead as
alearning process with clearly defined goals which aim to
yield knowledge helpful to the process. This is particularly
true if - as often emphasized in the political sphere - the
diversity of actors is to be maintained, especially as regards

local and regional groups of actors (‘citizens' energy”).

Against this background, a model is developed for a struc-
tural reform of the German EEG that is geared to the long-
term needs of the system and contains the following key

aspects:

- The reform model described in this report goes beyond the
gradual changes of the current amendment of the German
EEG, yet at the same time also remains compatible with
the current flanking model for renewable energies;

- The model takes into account the long-term re-design of

the electricity system based on the targets of the German




Revenue flows in the reform model for the remuneration of new electricity production plants

based on renewable energies
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Energy Concept) and thereby also the long-term perspec-
tive of EEG reform and the future electricity market de-
sign;

- The analyses need to consider comprehensively the per-
spectives of different actors of the electricity system, i.e.
the operators and investors of renewable power plants,
the operators and investors of plants that provide the
necessary flexibilities for the system, and last but not
least those who have to bear the costs of the system;

- The proposed model needs to make transparent and make
available to the discourse, as far as possible, the assump-
tions and premises which underlie the different design
and parameter options, i.e. also the assumed requirements
and challenges; and

- Finally, the analyses on which the model is based should -
alongside structural and qualitative considerations — also
include quantitative analyses and suggestions for specific
parameters.

To this effect, the analyses presented here are to be under-
stood as a contribution to a discussion about the further
reforms of the flanking system for electricity production

Renewable power
plant operators

Energy-only (EOM) and
system services markets

Figure S-1

Cash
settlement,
if necessary

A

-
Revenue skimming,
if necessary

Risik margin
mechanism

Determination of revenues

Income from sales

based on renewable energies that is constructive, compre-
hensively substantiated, transparent in terms of its basic
assumptions and elaborated in sufficient detail. In particu-
lar, the analyses are to be understood as a contribution that
uses an integrative approach to take into account the long-
term expansion targets for renewable energies, the struc-
tures and economic basis of the electricity system and the
political feasibility of the necessary transformation.

The analysed model (Figure S- 1) contains different ele-
ments which structurally complement each other and can be
further developed either in isolation or combination in the

medium and long term:

- All new plants are faced with the electricity price signal
of the energy-only market. The standard option for this
is the mandatory direct sale introduced with the 2014
amendment of the German EEG. For the plants not cov-
ered by the mandatory direct sale, the hourly prices of
the day-ahead market are reflected in a variable feed-in
tariff. For small power plants, a de minimis rule can be

created.
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- In addition to revenues accrued on the energy-only
market, all new plants receive a capacity payment that
is determined ex ante, fixed in the long term and paid in
monthly instalments with an annual balance of accounts.
This should primarily close the gap in re-financing, but
also distort as little as possible the electricity price signals
of the energy-only market for plant utilisation and pro-
duce additional incentives for plant design that is com-
patible with the needs of the future electricity system.
For production options dependent on fluctuating avail -
ability (wind or solar power plants) the capacity payment
is made based on a reference capacity that is compatible
to the future needs of the system and is determined from
the mean feed-in for the middle eight deciles of the hours
of a year (90 percent-10 percent deciles). For dispatchable
renewable power plants, the nominal capacity should be
priced as the reference capacity. Through the payments
for capacities that correlate with the needs of the future
electricity system, significant incentives can be provided
for compatible plant design and the compatible design of
own consumption. By determining the reference capacity
using the decile-based process, significant disadvantages
of capacity payment models (e.g. lower incentives for ap-
propriate plant design) can also be avoided.

- In addition to the capacity payments made for production
capacity that correlates with the needs of the future elec-
tricity system, special payments (bonuses) are planned
for certain circumstances. For the expansion of offshore
wind power up to a capacity of 10 GW a bonus is to be
paid to enable the tapping of industrialization-related
innovation potentials, which can be financed to a yearly
volume of up to € 900 million, either within the scope of
the reformed German EEG or externally (analogous to the
100,000 roofs programme for photovoltaics in Germany).

- The (for the time being technology-specific) payments
for capacity suited to the needs of the future electric-
ity system should be determined in a stepwise process
(within the scope of the remaining freedom permit-
ted legally) based on bidding. In order to limit the risks of
a concurrent transition to capacity payments and bids,
suitable bidding processes (a descending clock auction
with a uniform price, a segment for non-competitive bids)

should be introduced. With a view to consumer interests,

an index-based adaptation of the capacity payments de-
termined via the bids should be undertaken based on the
wind resources of the location, e.g. using a reference yield
model that has been developed further or an alternative
methodology.

- In this way, the revenue flows are structurally reformed
and extensive experience gathered with this model before
capacity payments are fully determined based on bidding.
This is to ensure an organic process of further develop-
ment based on goal-oriented learning processes, which
retains, in particular, the current broad spectrum of ac-
tors.

- In view of the extensive uncertainties associated with
the revenues accruable on the energy-only market, a risk
margin mechanism should be introduced in the event of
unexpectedly high revenues of each fleet (Figure S- 2). If
the fleet revenues for each technology group exceed its
strike price, the plant operators must pay a correspond-
ing cash settlement, which is set off against the capacity
payment. The strike price would be made known publicly
when the capacity payments are administratively deter-

mined and when the advertisement for bids takes place.

If the feed-in tariffs that can be expected for 2015 under the
German EEG are taken as a basis for the costs of the differ-
ent options for renewable electricity production, example
quantitative parameters for the reformed model for renew-
able energy financing can be produced. If conservative as-
sumptions of revenues accruable on the energy-only market
are made - e.g. a situation in which the current coal, gas and
CO, prices are combined with the expansion of renewable
energies according to current plans in Germany - the fol-
lowing capacity payments for new renewable energy plants

arise as a result:

- A biogas plant would receive approx. 45 Euro per kilowatt
of installed capacity each year, a plant for solid biomass
approx. 230 Euro per kilowatt each year,

- A photovoltaics plant would receive a yearly capac-
ity premium of 935 Euro per kilowatt of capacity that is
compatible with the needs of the future electricity sys-

tem,
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Overview of the risk margin mechanism
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revenue revenue margin
forecast decrease

000000000000000000000)00000000000000V000O0C0COCO0COBOIOIOIOCOCOCOCTOCIVCTCD

s

EOM* revenue
of fleet over
expected value

S et

Revenue from

energy-only
market (market-

Expected revenue
(conservative

dependent)
EOM* revenue
assumptions)
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Oeko-Institut

- An onshore wind plant would receive — depending on its
location - payments of between 565 Euro and approx.
680 Euro per kilowatt of capacity compatible with the
needs of the future electricity system; and

- An offshore wind plant would receive a payment accord -
ing to its location (approx. 680 Euro per kilowatt of ref-
erence capacity which correlates with the needs of the
future electricity system) as well as, in order to reach 10
gigawatts of installed capacity, an additional innovation
bonus amounting to approx. 270 Euro per kilowatt of ref-
erence capacity compatible with the needs of the future

electricity system.

Figure S-2

Skimming off Strike price
of very high for
revenues skimming off

00000000000V OOOCOONONONOOODS

Additional revenues (higher prices)

Revenue losses (lower prices)

Revenue from capacity payment
(secured in the long term)

EOM* revenue
of fleet over
strike price

*energy-only market

The reference capacity for wind and solar power plants
that is compatible with these future needs is calculated, as
shown above, as the average of the hourly feed-in capacity
of 10 percent to 90 percent deciles.

In these steps for structural reform, the plant operators must
assume part of the electricity price risk. At the same time,
risks associated with fluctuating availability (years with
high/low wind resources, etc.) are reduced due to the capac-
ity payments so that the net increase in risk remains small.
However, the additional financing costs that may arise with
the acceptance of additional risks must be viewed in juxta-

position with the cost savings that can be made in the over-
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all system through the operation and the design of power
plants that are compatible with the needs of the future
electricity system. From this perspective the (small) risk
absorption involved in the proposed reform model seems

acceptable.

Overall this model can be elaborated at reasonable costs to
the extent that it could be implemented within a reasonable
period of time. At the same time the different elements of
the model also provide attractive perspectives for learning-
orientated and evidence-based further development to-

wards a comprehensive market design for energy transition.
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1 Auftrag und Einleitung

Deutschland hat sich mit dem Energiekonzept von 2010/11
(BMU 2011a) eine Reihe sehr ehrgeiziger Kurz-, Mittel - und
Langfristziele fiir die Minderung der Treibhausgasemissi-
onen, fiir die Energieeffizienz und den Ausbau der Strom-
erzeugung aus Erneuerbaren Energien gegeben, aus denen
sich die Notwendigkeit sehr effektiver Flankierungsinstru-

mente fiir die regenerative Stromerzeugung ableitet.

Die Erneuerbaren Energien haben einen Aufkommensan-
teil von Giber einem Viertel an der Stromerzeugung erreicht;
damit geht die erste Phase ihres Ausbaus zu Ende. In der
nédchsten Ausbauphase werden die Erneuerbaren Energien
beginnen, das Stromversorgungssystem malf3geblich zu pré-
gen. Die energiewirtschaftliche Integration von Stromer-
zeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Energien und der
notwendigen Flexibilitdtsoptionen gewinnt gerade in der
langfristigen Perspektive, die mehr und mehr in den Vor-
dergrund tritt, massiv an Bedeutung, aber auch mit Blick auf
die Entwicklung der Kosten, sowohl aus der gesamtwirt-

schaftlichen Perspektive als auch aus der Verbrauchersicht.

Im Spannungsfeld zwischen einer effektiven Erreichung der
Energiekonzeptziele, den kurz- und ldngerfristigen entste-
henden Kosten des Systems sowie den unterschiedlichen
Beitrégen zur Kostentragung entfaltet sich eine komplexe
Debatte um die Notwendigkeiten und Mdéglichkeiten einer
Reform oder Ablésung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes
(EEG), dem bisher zentralen Flankierungsinstrument fiir die
regenerative Stromerzeugung in Deutschland. In dieser De-
batte sind in jlingster Zeit eine ganze Reihe von ausfithrlich
ausgearbeiteten Reform- und Alternativmodellen zum heu-
tigen EEG prasentiert worden (Enervis et al. 2013, MVV et
al. 2013, IZES et al. 2013, Haucap et al. 2013, Frontier 2014?Y).
Diese Vorschlédge bewegen sich auf unterschiedlichem Spe-

zifikations- und Abstraktionsniveau, sind hinsichtlich der

1  Neben diesen ausfithrlicher ausgearbeiteten Modellen liegt
auch eine Reihe qualitativer beziehungsweise eher kursori-
scher Vorschlége vor (RWI 2012, SRGE 2013; SRU 2013, IASS
2014), auf die im Folgenden nicht ndher eingegangen wird.

zugrunde liegenden Préamissen und Annahmen in unter-
schiedlichem Malfe transparent und nachvollziehbar be-
grindet und reflektieren nicht zuletzt sehr unterschiedliche

Zeithorizonte und Entwicklungsperspektiven.

Gleichzeitig ist mit der im Juli 2014 beschlossenen Novelle
des EEG eine Fortentwicklung des bisherigen Regelwerkes
zur Flankierung der regenerativen Stromerzeugung vorge-
nommen worden, die insgesamt eher inkrementeller Natur
ist, aber zumindest an zwei Punkten (Einfihrung von Aus-
baukorridoren und der verpflichtenden Direktvermarktung)
das bisherige Konzept des EEG verldsst. Mit diesem EEG 2.0
wird die Diskussion um die Weiterentwicklung der wirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen fiir die ambitionierten
Ausbauziele der regenerativen Stromerzeugung keineswegs
beendet. Vielmehr markiert die Novelle wahrscheinlich den
Beginn eines langeren Verdnderungsprozesses, der letztlich
auch in die Entwicklung eines neuen Marktdesigns als 6ko-
nomisch nachhaltige Basis fiir das Stromsystem eingebettet

sein muss.

Die Notwendigkeit einer solchen ldngerfristigen Pers-
pektive ergibt sich jedoch auch vor dem Hintergrund der
Tatsache, dass mit dem EEG 2014 bereits die néchste Stufe
struktureller Reformen, der Ubergang zu Ausschreibungs-
verfahren ab 2017, angelegt ist. Fiir eine zukunftsfeste und
lernorientierte Ausgestaltung dieser Ausschreibungsver-
fahren bedarf es einer klaren Perspektive, was die langer-
fristig sinnvollen Finanzierungsprodukte fiir regenerative
Stromerzeugungsanlagen sind, die tiber Ausschreibungs-
verfahren vergeben werden. Wenn diese léangerfristige Per-
spektive nicht ausreichend Berticksichtigung findet, 1auft
die politisch vorgegebene, vergleichsweise schnelle Einfih-
rung von Ausschreibungen Gefahr, (dringend notwendige)
Lernerfahrungen in letztlich perspektiviosen Bereichen zu
machen und damit ins Leere zu laufen.

Die Diskussionen um die verschiedenen Reformvorschlédge
fir das EEG sowie zur EEG-Novelle 2014 haben aber auch

gezeigt, dass die Diskussion abstrakter beziehungsweise
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sehr allgemein formulierter Modelle nur bis zu einem ge-
wissen Punkt sinnvoll und fiir die fiir politische Entschei-
dungen notwendigen Abwégungen nicht ausreichend ist.
Neben allgemeinen Architekturfragen muss daher auch
eine ganze Reihe von Parametrisierungsaspekten spezifi-
ziert werden, um hinreichend breite und robuste Analysen
beziehungsweise Abwégungen zu ermdglichen. SchlieR3lich
sind viele Diskussionen um Reform- oder Alternativmo-
delle durch vergleichsweise eingeschrankte Perspektiven
gekennzeichnet. Fiir robuste Entscheidungen ist jedoch eine
Fokussierung allein auf die Investoren in den verschiedenen
Segmenten des Stromsystems oder eine Konzentration al-
lein auf die Kostentrédger des spezifischen Flankierungssys-

tems nicht sinnvoll oder zielfthrend.

Mit Blick auf die Errungenschaften des aktuell geltenden
EEG und auf die zukiinftigen Herausforderungen an das
Flankierungssystem fiir Erneuerbare Energien jenseits ei-
nes Aufkommensanteils von 25 Prozent ist das Oko-Institut
im Projekt Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0. Konzept einer
strukturellen EEG-Reform auf dem Weg zu einem neuen
Strommarktdesign von Agora Energiewende beauftragt
worden, ein deutlich Gber die Novelle von 2014 hinausge-

hendes Reformmodell fir das EEG zu entwickeln.

Der hier vorgelegte Endbericht dokumentiert die Hinter-
griinde und Pramissen, die qualitativen beziehungsweise
strukturellen Uberlegungen, die energiewirtschaftliche Ein-
bettung sowie die spezifischen Ausgestaltungsvorschlige
fiir ein solcherart charakterisiertes Reformmodell und des-

sen Begriindung.

In einem ersten Abschnitt werden die Hintergriinde und das
energiewirtschaftliche sowie das energie- und klimapoli-
tische Umfeld, das fiir anstehende Reformen berticksichtigt
werden muss, beschrieben und diskutiert (Kapitel 2). Dabei
geht es sowohl um den Zielerreichungspfad und die brei-
tere Herausforderung der Schaffung eines neuen Marktde-
signs fiir den Stromsektor (Abschnitt 2.2) als auch um das
Gesamtspektrum der Reformvorschlége (Abschnitt 2.3), die
spezifischen Herausforderungen der anstehenden Reform-
schritte (Abschnitt 2.4) sowie die entsprechend abgeleiteten
Ausgangspunkte fiir das Reformmodell (Abschnitt 2.5).

Aufbauend auf diese Analysen wird im darauf folgenden
Kapitel 3 die Grundstruktur des Reformmodells entwi-
ckelt. Die zentralen Elemente des Reformvorschlages fiir

die Finanzierung von Investition und Betrieb regenerativer
Stromerzeugungsanlagen werden beschrieben (Abschnitt
3.2), die entsprechende Ausgestaltung von Ausschreibungen
diskutiert (Abschnitt 3.3) und eine Reihe ergénzender Rege-
lungen entwickelt (Abschnitt 3.4).

Um die Notwendigkeit, Belastbarkeit und Spezifikation des
Reformvorschlages nicht nur qualitativ zu beschreiben,
sondern auch einer quantitativen Analyse unterziehen zu
konnen, werden im Kapitel 4 die Annahmen und Ergebnisse
umfangreicher Strommarktmodellierungen beschrieben,
die eine reprasentative Bandbreite méglicher Entwicklun-
gen wiedergeben, unter welchen das Reformmodell sinnvoll
funktionieren muss. Neben dem methodischen Ansatz fiir
die Modellierungen (Abschnitt 4.2) und den wesentlichen
Rahmenannahmen (Abschnitt 4.3) werden die Ergebnisse
der Strommarktmodellierung vor allem hinsichtlich der
Frage analysiert, welches Einkommen unterschiedliche re-
generative Erzeugungsoptionen unter verschiedenen Rah-
menbedingungen am Strommengenmarkt erzielen kénnen
(Abschnitt 4.4 und 4.5).

Auf Basis der Strommarktmodellierung und der grundle-
genden Regelungen fiir das Reformmodell werden im fol-
genden Analyseschritt (Kapitel 5) die wirtschaftlichen An-
reize zur systemdienlichen Auslegung von Windenergie-,
Photovoltaik- und Biomasseenergieanlagen untersucht.
Diese Analyse stellt auf eine Auswahl von Referenzanlagen
ab (Abschnitt 5.2), spezifiziert die Bandbreite der moglichen
Vermarktungserldse im Energy-only-Markt (Abschnitt 5.3)
sowie die Ausgestaltungsmoglichkeiten fiir die zur Refinan-
zierung der Investitionen notwendigen Zusatzzahlungen
(Abschnitt 5.4).

Unter Berticksichtigung dieser Analysen wird im Kapi-

tel 6 ein Parametrisierungsvorschlag fiir das Reformmodell
entwickelt. Den Ausgangspunkt dafiir bilden die Markt-
pramienzahlungen fir die verschiedenen Referenzanlagen
(Abschnitt 6.1), auf deren Grundlage die Zahlungen fir die
jeweilige systemdienliche Bezugsleistung ermittelt wer-
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den (Abschnitt 6.2). Im Abschnitt 6.3 wird ein Vorschlag fiir
die Ausgestaltung der Sonderfinanzierungen fir die Off-
shore-Windenergie entwickelt, der vorgeschlagene Risiko-
Bandbreiten-Mechanismus wird auf der Basis quantitativer
Analysen im Abschnitt 6.4 illustriert.

Im abschliefenden Kapitel 7 werden die in diesem Projekt
angestellten Analysen zusammengefasst und noch ausste-
hende Arbeiten skizziert. Im Anhang wird schlieflich eine
Reihe ergidnzender Resultate aus den Strommarktmodellie-

rungen dokumentiert.

Das hier vorgelegte Reformkonzept fiir die Weiterentwick-
lung des EEG in Richtung eines Segments in einem zu-
kunftsfahigen Marktdesign der Energiewende behandelt
nur die Ausgabeseite des EEG, das heil3t die Zahlungen an
die Anlagenbetreiber. Dies bedeutet keineswegs, dass auf
der Aufkommensseite des EEG keine (grundlegenden) Re-
formen nétig sind. Hier wurden in einem eigenen Projekt -
ebenfalls im Auftrag von Agora Energiewende — umfangrei-
che Vorschlige erarbeitet (Oko-Institut 2014b).

Die Arbeiten am hier vorgestellten Projekt vollzogen sich in
einem komplexen Prozess und in einem komplexen Diskus-
sionsumfeld. Sie waren von Beginn an auf einen vergleichs-
weise breiten Diskussionsprozess angelegt, der ein enormes
Mal von zusétzlicher Expertise und viele zusétzliche Anre-
gungen in den Bearbeitungsprozess eingebracht hat. Dafiir
gilt insbesondere den Mitarbeiter/-innen von Agora Ener-
giewende, den Teilnehmer/-innen an den Begleitkreisen fiir
dieses Projekt sowie den vielen Fachkollegen und Fachkol-
leginnen aus Unternehmen und Wissenschaft ein herzlicher
Dank, auch fiir die Geduld und die konstruktiven Beitrdge in

einer Vielzahl teilweise unbequemer Debatten.

Gleichzeitig vollzog sich der Bearbeitungsprozess ab-
schnittsweise parallel zum ebenfalls komplexen und dyna-
mischen Prozess der Erarbeitung und Verabschiedung der
EEG-Novelle 2014. Neue Sachverhalte mussten permanent
eingearbeitet werden, um die Vergleichbarkeit des erarbei-
teten Reformvorschlages zum jeweils aktuellen Stand des
EEG zu gewahrleisten. Vor allem wegen einer méglichst ro-
busten Vergleichbarkeit mit den Regelungen des EEG 2014

wurden alle Vergleichsrechnungen auf das Jahr 2015 be-
zogen, wohl wissend, dass der hier erarbeitete Reformvor-

schlag natiirlich nicht zum Januar 2015 in Kraft treten kann.

Der vergleichsweise breite und intensive Diskussionspro-
zess hat sich hinsichtlich einer Vielzahl von Detailfragen
und Diskussionsfacetten als sehr produktiv erwiesen, aber
auch mit Blick auf die Erkenntnis, dass viele Ausgestal-
tungsfragen im grundséatzlichen Design, aber auch hinsicht-
lich der Parametrisierung, von grundlegenden Uberzeu-
gungen abhéngen, die sich einer {ibergreifenden Bewertung
weitgehend entziehen. Gerade vor diesem Hintergrund ist
es unverzichtbar, diese Grundiiberzeugungen dem unver-
meidlichen Abwagungsprozess, der letztlich nur politischer
Natur sein kann, zugédnglich zu machen und nicht hinter
Detailfragen zu verbergen. Gleichzeitig aber diirfen die ja
durchaus auch entscheidenden Detailfragen nicht ausge-

spart werden.
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2 Hintergrund und Einordnung

2.1 Hintergrund

Fir Analysen zur Weiterentwicklung des Flankierungsrah-
mens fiir die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
muss eine ganze Reihe von Rahmenbedingungen in sehr
unterschiedlichen Bereichen berticksichtigt werden:

- Sie miissen in den Kontext der einschlégigen energiepo-
litischen Ziele gestellt werden. Diese Ziele sind mit dem
Energiekonzept von 2010/11, dem Koalitionsvertrag fir
die 18. Wahlperiode (CDU/CSU/SPD 2013) beziehungs-
weise der entsprechenden Novelle des Erneuerbare-
Energien-Gesetzes, aber auch im Rahmen EU-rechtlicher
Verpflichtungen fiir unterschiedliche Zeithorizonte klar
definiert. Ihre Erreichung bildet eine zentrale Vorgabe fiir
die Diskussionen iber Verdnderungsbedarf und Fortent-
wicklungsmoglichkeiten des derzeitigen Fordermodells.

- Es muss berticksichtigt werden, dass in den letzten beiden
Dekaden ein signifikanter Kapitalstock an regenerativen
Erzeugungsanlagen entstanden ist. Fiir diesen Kapital-
stock bilden die bisherigen Flankierungsregelungen der
verschiedenen Entwicklungsstufen des EEG die 6kono-
mische Basis; fiir den entsprechenden Anlagenpark wur-
den spezifische Anreizmechanismen oder Betriebsmuster
jeweils Gber einen Zeitraum von etwa zwei Dekaden im
System verankert. Zumindest gilt dies, wenn aus Vertrau-
ensschutzgriinden nicht in die im Rahmen der jeweiligen
Regelungen erworbenen Besitzstdnde von Bestandsanla-
gen eingegriffen werden soll.

- Mit Blick auf die Dringlichkeit der Verdnderungen ist
diese Situation dann von besonderer Bedeutung, wenn
sich einige der bisher geschaffenen Anreizstrukturen in
der Perspektive eines sehr viel grofReren Aufkommens-
anteils der regenerativen Stromerzeugung als problema-
tisch erweisen und eine weitere langfristige Verankerung
dieser Mechanismen nicht angestrebt werden kann. Eine
sinnvolle energiewirtschaftliche Einbettung des Re-
formpfades bildet eine zentrale Leitplanke fiir die Bewer-

tung von Reform- und Weiterentwicklungsmodellen.

- Diskussionen um den Reformbedarf, die Fortentwicklung
oder den Ersatz des EEG sind zumindest im politischen
Raum stark von eher selektiven Kosten- und Risikofragen
getrieben. Eine zukunftsgerichtete Analyse und Bewer-
tung der Kosten muss jedoch in zunehmendem Malie die
Gesamtkosten in den Blick nehmen. Dazu gehéren nicht
nur im Kontext der regenerativen Stromerzeugungsanla-
gen, sondern auch im Gesamtsystem entstehende Kos-
ten sowie im Kontext von Risikopramien etc. erfolgende
Umverteilungseffekte, durch die Verbraucher zuséatzlich
belastet werden.

- Neben diesen eher 6konomischen Uberlegungen ist der
politisch-rechtliche Kontext fiir die Ausrichtung der Re-
form zu berticksichtigen. Dies gilt sowohl fiir die Strom-
wirtschaft im Allgemeinen als auch fiir die Erneuerbaren
Energien im Speziellen. Jenseits der nationalen Pers-
pektive muss dabei aber auch beachtet werden, dass der
politisch-rechtliche Rahmen schon heute zu groRen Tei-
len auf Ebene der Européischen Union gesetzt wird und
starke Trends unverkennbar sind, die Energiepolitik wei-
ter zu europaisieren.

- Die Weiterentwicklung des Flankierungsrahmens fir
die regenerative Stromerzeugung kann, insbesondere
bei den angestrebten grolRen Versorgungsanteilen, nicht
mehr losgeldst von den politischen, rechtlichen und wirt-
schaftlichen Arrangements betrachtet werden, die fiir die
anderen Segmente des Stromsystems relevant sind. Dies
betrifft nicht nur den konventionellen Kraftwerkspark
(der zumindest fiir die ndchste zwei Dekaden noch eine
erhebliche Rolle spielen wird), sondern auch jene Seg-
mente, die auch langfristig unverzichtbare Funktionali-
taten bereitstellen miissen. Relevant sind diesbeziiglich
vor allem Back-up-Kraftwerke, nachfrageseitige Flexi-
bilitdten und Speicher. Die Diskussion um Flankierungs-
mechanismen fir Erneuerbare Energien muss somit stets
auch im Kontext iibergreifender Fragen des Marktdesigns
fir das Stromsystem insgesamt gefithrt werden.

- Durch die Erfahrungen beim Ausbau der regenerativen
Stromerzeugung hat die Frage der (6¢konomischen) Teil -

habe an der Energiewende und der Transformation des
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Stromsystems enorm an Bedeutung gewonnen. Die He-
rausforderung, hier eine moglichst breite Beteiligung zu
ermoglichen (,Blrgerenergie”), hat sich als eigensténdi-
ges energie- und gesellschaftspolitisches Ziel entwickelt
und muss fiir die Reformansétze entsprechend reflektiert
werden.

- Letztlich ist die Anschlussfdhigkeit von Alternativ- oder
Fortentwicklungsmodellen an die bisher geltenden Rege-
lungen von erheblicher Bedeutung, hieraus ergibt sich die
Notwendigkeit schrittweise angelegter Entwicklungs-

und Reformprozesse.

Mit Blick auf energiewirtschaftliche, aber auch politische
und rechtliche Aspekte der Rahmensetzungen lassen sich
wesentliche Unterschiede der Vorschldge zu Reform, Wei-
terentwicklung oder Ersatz des EEG auf Differenzen in Ein-
schitzungen und Grundhaltungen zuriickfiihren, die teil -
weise fundamentaler politischer Natur sind. Dies ist weder
neu noch tiberraschend; problematisch ist jedoch, dass diese
Einschétzungen beziehungsweise Grundhaltungen sowie
die dadurch entstehenden Spannungsfelder oft nicht aus-
reichend transparent gemacht werden. Gerade fiir politische
Entscheidungsprozesse ist aber genau diese Transparenz
von entscheidender Bedeutung und wird entsprechend ver-
bessert werden miissen.

Einige der fiir die genannten Aspekte besonders relevanten
Sachverhalte werden in den folgenden Abschnitten né-
her dargestellt und diskutiert. Das Ziel besteht dabei darin,
den Rahmen beziehungsweise die wesentlichen Referenz-
punkte fiir die weiterfithrenden Analysen nachvollziehbar
zu machen, eine Einordnung in die Landschaft der Reform-
vorschlige zu ermdglichen und letztlich den Erwartungs-
horizont fur die Entwicklung des eigenen Modells zu spezi-
fizieren.

2.2 Der breitere Kontext

2.2.1 Ausbauperspektiven der regenerativen Strom-
erzeugung

Der Ausbau der Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer

Energiequellen ist fiir die letzten beiden Dekaden, insbe-

sondere jedoch in der letzten Dekade, durch eine massive

Wachstumsdynamik gekennzeichnet. Bezogen auf den
Bruttostromverbrauch stieg der Anteil der regenerativen
Stromerzeugung von 3,4 Prozent im Jahr 1990 auf 6,2 Pro-
zent im Jahr 2000 und erreichte 2013 einen Wert von 25,4
Prozent (Abbildung 1). Von 1995 bis 2000 ist der Anteil re-
generativer Stromerzeugung um jahresdurchschnittlich 0,3
Prozentpunkte gestiegen, von 2001 bis 2005 um 0,8; von
2006 bis 2010 um 1,4 und im Zeitraum 2011 bis 2013 um
2,7 Prozentpunkte. Fiir die besonders hohen Anteilsgewinne
in den Jahren 2011 und 2012 ist jedoch der auflerordentlich
starke Zubau von Photovoltaikanlagen (7,0 bis 7,6 Gigawatt)
zu berticksichtigen, der sich auf diesem Niveau eher nicht
fortsetzen wird.

Der Ausbau der Erneuerbaren Energien vollzieht sich seit
dem Jahr 2000 auf rechtlich verbindlicher Basis:

- Nach § 1 der ersten Fassung des Gesetzes fiir den Vorrang
Erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz -
EEG) vom Mérz 2000 sollte die regenerative Stromerzeu-
gung so ausgebaut werden, dass bis 2010 mindestens eine
Verdoppelung des Anteils Erneuerbarer Energien erzielt
werden konne.

- Nach § 1 der EEG-Novelle im Jahr 2004 wurden erstmals
spezifische Ziele fiir die Stromerzeugung aus Erneuer-
baren Energien festgelegt. Danach sollte diese bis 2010
einen Anteil von mindestens 12,5 Prozent und bis 2020
einen Anteil von mindestens 20 Prozent erreichen.

- Nach 8§ 1 der EEG-Novelle im Jahr 2008 wurde der Ziel-
wert fiir den Stromerzeugungsanteil Erneuerbarer Ener-
gien auf mindestens 30 Prozent bis zum Jahr 2020 und
danach eine — nicht weiter spezifizierte — Erhchung fest-
geschrieben.

- Mit § 1 der EEG-Novelle 2012 wurden die Ziele fiir die
regenerative Stromerzeugung fiir 2020 auf mindestens 35
Prozent erhoht und Langfristziele fiir 2030 (50 Prozent),
2040 (65 Prozent) und 2050 (80 Prozent) eingefiihrt. Da-
mit wurden die Langfristziele des Energiekonzepts von
2010/11 (BMU 2011a) rechtsverbindlich gemacht und das
mit der 2010 erfolgten Notifikation des Nationalen Akti-
onsplans (BMU 2010) zur Erneuerbare-Energien-Richt-
linie der EU von 2009 gesetzte Ziel fir 2020 zusatzlich
auch noch EU-rechtlich fixiert.
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Historische Entwicklung und Ziele fir den Ausbau der Stromerzeugung auf Basis

Erneuerbarer Energien, 1990 bis 2050 Abbildung 1
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- Der Koalitionsvertrag fiir die 18. Wahlperiode (CDU/CSU/
SPD 2013) und die entsprechende EEG-Novelle 2014 legt
in § 1 neue Langfristziele fiir 2025 (40 bis 45 Prozent) so-
wie fiir 2035 (55 bis 60 Prozent) fest. Das Ziel eines An-
teils von mindestens 80 Prozent fiir 2050 besteht wei-
ter, der genannte Korridor fir die Jahre 2025 und 2035
sichert jedoch erkennbar nur auf diesen Mindestwert ab
(Abbildung 1).

Fir die genannten Ziele und mit Blick auf die derzeit erwar-
tete Entwicklung der Stromnachfrage in Deutschland wird
die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien damit von
136 Terawattstunden (TWh) im Jahr 2012 auf {iber 200 TWh
im Jahr 2020, etwa 350 TWh im Jahr 2030 und zwischen

500 und 600 TWh zur Mitte des Jahrhunderts ausgeweitet

werden miissen (Abbildung 1).

Ein Spezifikum der Stromerzeugung auf Basis Erneuerba-
rer Energien besteht — zumindest fiir die Rahmenbedin-
gungen Deutschlands und Nordwest-Europas - darin, dass
der grofRte Beitrag von den dargebotsabhéngigen Quellen
Wind- und Sonnenenergie erbracht werden muss, die durch
ein vergleichsweise ungiinstiges Verhéltnis von installierter
Leistung und Jahresstromerzeugung gekennzeichnet sind.
Der Ausbau Erneuerbarer Energien wird daher zu einem
Kapazitdatszuwachs fithren, der deutlich tiber dem effek-
tiven Anstieg der erneuerbaren Stromerzeugung liegt. Im
Zeitraum 2000 bis 2013 ist so die regenerative Stromer-
zeugung um den Faktor 4,2 ausgeweitet worden, die instal-
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Historische und zielkonforme Entwicklung der Stromerzeugungskapazitdaten auf Basis

Erneuerbarer Energien, 1990 bis 2050 Abbildung 2
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lierte Leistung vergrofierte sich jedoch um fast den Faktor
7 (Abbildung 2). Fir die néchsten Jahre wird sich vor dem
Hintergrund der starken Konzentration des Ausbaus auf
Wind- und Solarenergie eine weitere VergroRerung des
Verhaltnisses zwischen Erzeugungsleistung und Stromer-

zeugung ergeben.

Die installierte Kapazitit regenerativer Kraftwerke wird
ausgehend von 84 Gigawatt (GW) im Jahr 2013 spitestens
zur Mitte dieser Dekade einen Wert von 100 GW erreichen
oder Gbertreffen. Dabei dlirfte etwa die Hélfte dieser Leis-
tung Uiber Photovoltaikanlagen bereitgestellt werden. Auch
wenn die Einspeisung von Windenergie- und Solaranlagen
zu keinem Zeitpunkt gleichzeitig die volle installierte Leis-

tung erreichen wird und ein effektiver Lastdeckungsbeitrag

der jeweils installierten Windenergie- und Photovoltaik-
anlagenflotte von maximal 50 Prozent der installierten Ge-
samtleistung zu erwarten ist, ergibt sich ab der Dekade von
2020 bis 2030 eine neue Qualitat fir die Rolle der regenera-
tiven Stromerzeugung im Stromsystem (als Einheit von An-
gebot und Nachfrage): Wahrend einer wachsenden Anzahl
von Stunden decken die Erneuerbaren Energien die gesamte
inlédndische Stromnachfrage ab. Hieraus resultiert, dass in
zunehmendem Malle Flexibilisierungspotenziale erschlos-
sen werden mussen (Stromexporte, zusétzliche Nachfrage,
Speicher, Anlagenabregelung).

Soweit und solange Engpésse in der Netzinfrastruktur exis-
tieren und erhebliche konventionelle Kraftwerkskapazité-

ten zur Gewahrleistung von Systemsicherheit und -dienst-
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leistungen am Netz bleiben missen, verscharft sich diese
Situation. Diese neue Qualitit der regenerativen Strom-
erzeugung muss als mafRgebliche Rahmenbedingung fiir
die Weiterentwicklung des Flankierungsrahmens fiir die
Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Energien bertick-

sichtigt werden.

2.2.2 Grundstrukturen eines Marktdesigns fiir den
Ubergang zu einem regenerativen Stromsystem
Verbunden mit den fundamentalen technologischen Veran-
derungen des Stromerzeugungssystems, die auch zu ganz
grundlegend verdnderten Strukturmerkmalen des Systems
fiihren (Zahl der Erzeugungsanlagen, Verhéltnis zwischen
installierter Leistung und Stromerzeugung, Abhangigkeit
vom Windenergie- und Solarenergieangebot etc.), stellt sich
auch die Frage nach der nachhaltigen 6konomischen Basis
dieses neu strukturierten Systems beziehungsweise des

Ubergangs zu diesem System.

Mit Blick auf die derzeitigen 6konomischen Arrangements
im Stromsektor (Strommarkt und diverse flankierende Ins-
trumente wie EEG, KWKG etc.) stellt sich aber auch grund-
satzlich die Frage nach der Leistungsfdhigkeit des heuti-
gen Marktmodells. Dies gilt einerseits fiir die Segmente des
Stromsystems, die nicht der regenerativen Stromerzeugung
zuzurechnen sind, aber in der Ubergangsphase zu einem
massiv durch Erneuerbare Energien gepragten System und
auch weit dariiber hinaus eine tragende Rolle spielen wer-
den (Residuallast- und Back-up-Kraftwerke, nachfragesei-
tige Flexibilitat, Speicher). Die Fragestellung ist aber ande-
rerseits auch relevant fiir das durch Wind- und Solarenergie
gepragte, massiv wachsende und letztlich die Versorgung
voll tragende, regenerative Stromerzeugungssegment in ei-

ner bestimmten Ausformung des Strommarktes.

Die Frage nach einer auch wirtschaftlich nachhaltigen Basis
der Stromwirtschaft stellt sich gerade fiir den Transforma-
tionsprozess des Stromsystems in besonderer Komplexi-
tat, aber auch mit besonderer Dringlichkeit. Insbesondere
gilt dies vor dem Hintergrund zweier sehr unterschiedli-
cher Anforderungen an die 6konomischen Arrangements im

Kontext der Stromversorgung:

- Wie kdénnen die notwendigen Investitionen fiir die Band-
breite der notwendigen Systemkomponenten (regene-
rative Kraftwerke, nachfrageseitige Flexibilitat, Residu-
allast- und Back-up-Kraftwerke, Speicher) hinreichend
robust refinanziert werden?

- Welche Rolle konnen und sollen Preise als Koordina-
tionsmechanismen fiir den Betrieb der verschiedenen
Systemkomponenten eines neuen Stromsystems (siehe
oben), aber auch fiir die entsprechenden Investitionsent-
scheidungen spielen, und wie kénnen die entsprechende

Preissignale hinreichend robust erzeugt werden?

Wahrend der erstgenannte Punkt unmittelbar einleuchtend
und in der Debatte wohl auch unstrittig ist, stellt sich mit
Blick auf den zweitgenannten Aspekt vor allem die Frage,

in welchem Rahmen Preissignale und Mérkte fir das neue
Stromsystem beziehungsweise den entsprechenden Trans-
formationsprozess eine Rolle spielen kénnen oder sollen und
welche Riickwirkungen dies auf die Finanzierungsfunktion
des Systems hat. Hierzu sind mehrere Aspekte zu bertick-
sichtigen — und letztlich auch sehr unterschiedliche Zu-
génge moglich:

- Erstens vollzieht sich die Transformation zu einem re-
generativen Stromsystem (in Deutschland) im politisch-
rechtlichen Rahmen eines liberalisierten und grenz-
tberschreitend integrierten Strommarktes. Auch wenn
nattirlich grundsatzlich Alternativen zum liberalisierten
Strommarkt européischer Pragung bestehen, so wird die
anstehende Transformation den jeweils existierenden
Ordnungsrahmen des Stromsystems nicht ausblenden
beziehungsweise nur fir einige Erzeugungsoptionen (das
heifl’t vor allem den konventionellen Kraftwerkspark) als
Grundlage akzeptieren kénnen.

- Zweitens ist die Frage zu stellen, ob in einem bereits heute
und zuklnftig in noch viel starkerem Malle extrem he-
terogenen und vielféltigen Stromsystem mit mehreren
Millionen Erzeugungsanlagen und einem massiv ausge -
weiteten Bedarf an nachfrageseitiger und angebotssei-
tiger Flexibilitat reale, das heif3t effektive, effiziente und
verteilungspolitisch akzeptable, Alternativen zu einer Ko-

ordination Uber Preissignale existieren.
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- Drittens sollten die bisher eingetretenen Mitgabeeffekte
der Strommarkt-liberalisierung fiir die Energiewende
nicht ignoriert werden, die sich vor allem tiber die Neu-
tralisierung der Netzbetreiber (und damit die Neuaus-
richtung von deren Interessenlage), die Verletzbarkeit
der Stromanbieter in Bezug auf Kundenakzeptanz sowie
das Eintreten innovativer neuer Akteure in das Stromge-

schaft ergeben haben.

Sowohl eine Reflexion der politisch-rechtlichen Realitat

als auch dartber hin-ausgehende Erwéagungen lassen es

als sinnvoll, angeraten oder sogar notwendig erscheinen,
die 6konomische Basis des zukiinftigen Stromsystems im
Kontext eines marktlich organisierten Systems zu entwi-
ckeln. Gleichwohl wird in der konkreten Ausgestaltung be-
ziehungsweise im Verlauf der verschiedenen Transforma-
tions- und Reformschritte immer zu berticksichtigen sein,
welche Spannungsfelder sich zwischen den ordnungspoliti-
schen Setzungen eines bestimmten Liberalisierungsmodells
tir die Stromwirtschaft und den Kosten des Systems fiir die
Verbraucher, aber auch durch die Beteiligungsmoglichkei-

ten am Transformationsprozess etc. ergeben kénnen.

Das aktuelle Marktmodell fiir das konventionelle Segment
der Stromversorgung im liberalisierten Strommarkt hat sich
in einer spezifischen historischen Situation herausgebildet.
Die Strommarktliberalisierung in der EU setzte auf den Ka-
pitalstock eines Kraftwerksparks auf, der zu Monopolzeiten
entstanden und weitgehend refinanziert worden sowie im
kontinentaleuropaischen Markt vor allem durch kapitalin-
tensive Erzeugungsoptionen mit geringen Betriebskosten
gepragt war. Die Kostenstrukturen des zu Beginn der Libe-
ralisierung bestehenden Kapitalstocks ergaben sich dabei
auch aus politischen Vorgaben fir die Gestaltung des Kraft-
werksparks (Kohle-Forderpolitik etc.), die das in der Ver-
gangenheit beziehungsweise zu Monopolzeiten umgesetzte
Investitionsportfolio tiber die normale Investitionsregulie-
rung hinaus massiv beeinflusst haben. Nicht zuletzt war das
Stromversorgungssystem zu Beginn der Liberalisierungs-
phase durch erhebliche Uberkapazititen gekennzeichnet.

Nur vor diesem Hintergrund - und letztlich weniger als
Folge regulatorischer Entscheidungen, sondern eher durch

6konomische Rationalitédt — konnte sich im spezifischen
Kontext der Stromversorgung (Ausgleich von Angebot und
Nachfrage in Echtzeit, extrem begrenzte Lagerfahigkeit von
elektrischer Energie, lange Lebensdauer und hohe Infra-
strukturbindung des Kapitalstocks) fiir etwa eine Dekade
ein dominierendes Strommarktsegment herausbilden, in
dem sich Preise allein auf Basis der kurzfristigen Grenz-
kosten (Brennstoffe und ab 2005 CO2-Zertifikate) bilden.?
Die erzielbaren Deckungsbeitrége, also das Verhéltnis der
Ertrage aus einem Strommarkt, der durch einen grof3en -
und langlebigen — Kapitalstock mit niedrigen Betriebskosten
gepragt wird, zu den Investitionskosten fiir Neuanlagen und
selbst zu den fixen Betriebskosten fiir Personal und Wartung
bei konventionellen Kraftwerken, bleiben damit unter Maf-
gabe der moglichen Bandbreite fiir Brennstoff- und CO,-
Preisentwicklungen sehr gering (Oko-Institut et al. 2012,
Oko-Institut 2014c). Zusétzliche Ertridge wiren hier nur zu
erwarten, wenn es zu erheblichen Knappheitszuschlidgen
auf die GroRhandelspreise kommen wiirde, weil die verfiig-
baren Kapazitdten den Bedarf zeitweise nicht mehr decken
kénnen.

Solche Situationen sind aber unter den erwartbaren Gege-
benheiten (auch unter Berticksichtigung der stochastischen
Lastdeckungsbeitrige vor allem der Windstromerzeugung)
in der fiir die Refinanzierung von Investitionen notwendi-
gen Haufung erstens nur schwer vorstellbar. Dartiiber hin-
aus ist zweitens den bisher dominierenden Stromerzeugern
die Einpreisung von entsprechenden Knappheitszuschla-
gen kartellrechtlich untersagt worden. Zu berticksichtigen
ist schlief3lich drittens auch ein (eventuelles) Eingreifen des
Regulators beziehungsweise die Erwartung der Investoren
und Betreiber, mit welcher Wahrscheinlichkeit ein solches
Eingreifen nicht ausgeschlossen werden kann und mit wel-
chen Risikoaufschlédgen dies berticksichtigt werden muss.
Die Schwierigkeiten bei der Investitionsrefinanzierung
sind dabei keine exklusive Herausforderung fiir konventio-

2 Die Preisbildung im Strommengenmarkt wird da-
bei fiir einen lédngeren Zeitraum auch die Bepreisung von
Treibhausgasemissionen iiber das EU-Emissionshandelssystem
beziehungsweise vergleichbare Ansétze integrie-
ren, das heildt, die Kosten fiir Treibhausgasemissionen
werden im Strommengenmarkt eingepreist.
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nelle Kraftwerke, sondern gelten in gleicher, teilweise noch
verscharfter Weise fiir alle anderen Flexibilitdtsoptionen
wie die nachfrageseitige Flexibilitdt oder die verschiedenen

Speicheroptionen.

Im derzeitigen Flankierungsmodell fiir die Stromerzeu-
gung auf Basis Erneuerbarer Energien werden die Risiken
im Bereich der Investitionsrefinanzierung im Wesentli-
chen durch die kostendeckenden Einspeisevergiitungen des
Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) abgedeckt. Wenn die
Erneuerbaren Energien ihre Refinanzierung allein auf der
Basis der im Energy-only-Markt erzielbaren Erlése erbrin-
gen miissten, wiren sie mit der Situation konfrontiert, dass
die Strompreise am Grohandelsmarkt insbesondere bei
wachsenden Aufkommensanteilen in einer immer grofie-
ren Zahl von Stunden von den Grenzkosten der erneuer-
baren Erzeugungsanlagen gesetzt und damit auf null fallen
wirden (vgl. Abschnitte 2.4.1 und 4.4). Selbst bei massiv
sinkenden Investitionskosten wiirden dann in Zeitrdumen
mit hohem Wind- und Solarenergiedargebot keine Ertrage
mehr erwirtschaftet. Refinanzierungsbeitrage kénnten da-
mit nur in den sehr begrenzten Perioden mit geringerem
Wind- und Solarenergiedargebot erbracht werden. Nume-
rische Analysen (Oko-Institut 2014a, 2014c) zeigen jedoch,
dass in diesen Zeitrdumen die Strompreise beziehungs-
weise die dahinter liegenden Brennstoff- und CO,-Preise
extrem hoch sein miissten, um ausreichende Deckungsbei-
trage fiir Wind- und Solarenergieanlagen aus dem Strom-
mengenmarkt zu erwirtschaften. Insbesondere gilt dies fir
Entwicklungspfade, die im Einklang mit den l4ngerfristi-
gen Zielen der deutschen Energie- und Klimapolitik (BMU
2011a) durch sehr hohe Anteile (das heildt tiber 60 Pro-
zent) von Stromerzeugungsoptionen auf Basis Erneuerbarer

Energien gekennzeichnet sind.

Bei einer ganzheitlichen Betrachtung, die sowohl die not-
wendigen Deckungsbeitrage als auch die unter verschiede-
nen Rahmenbedingungen erwartbaren Strompreisniveaus
und -strukturen, die politischen Rahmenbedingungen und
Dynamiken sowie die entsprechenden Risikoabwagungen
der Investoren berticksichtigt, ist weder fiir die Erneuer-
baren Energien noch fiir die anderen Systemkomponenten

davon auszugehen, dass die entsprechenden Investitionen

uber die Segmente des aktuellen Strommarktes ldngerfris-
tig hinreichend robust refinanziert werden konnen. Fiir
das gesamte Stromsystem bleibt eine gravierende Miss-
ing-Money-Problematik zu konstatieren (Oko-Institut et
al. 2012, 2013b, 2014c).

Eine etwas anders gelagerte Situation ergibt sich fiir die Ko-
ordinationsfunktion des Strommarktes. Das aktuelle Modell
eines Energy-only-Marktes fithrt zu einer hocheffizienten
Koordination des Betriebs von Kraftwerken und Speichern
und gibt zumindest strukturell die richtigen Signale an die
Stromverbraucher, sodass (vorhandene) Flexibilitatspoten-
ziale im Sinne einer Gesamtoptimierung des Systems effizi-
ent eingesetzt werden kénnen. Die Preisformation auf Basis
der kurzfristigen Grenzkosten der Stromerzeugung ermog-
licht so zumindest kurzfristig einen effizienten Betrieb des

Gesamtsystems.

Die Erzeugungsoptionen auf Basis Erneuerbarer Energien
sind dagegen bisher von den Preissignalen des Strommen-
genmarktes weitgehend abgekoppelt. Die feste Einspeise-
vergitung fihrt zu einer Maximierung der Produktions-
mengen, aber auch die Uberfithrung der Festvergiitung in
eine gleitende Marktprémie (die die Differenz zwischen den
Markterlésen der Flotte und einem Festpreis ausgleicht)
fihrt zu nur wenig gednderten Betriebsanreizen. Es bleibt
die Herausforderung bestehen, wie mit dem bei sehr hohem
Wind- oder Solarenergiedargebot massiv sinkenden Wert
der Produktionsmengen umgegangen werden soll bezie-
hungsweise welche Lenkungssignale sich diesbeziiglich als

sinnvoll erweisen konnen.

Insgesamt ergibt sich also fiir das Stromsystem eine po-
larisierte Ausgangssituation, in der das derzeitige Markt-
modell weder fiir konventionelle Kraftwerke (die noch fiir
mindestens zwei bis drei Dekaden eine wichtige Rolle im
Stromsystem spielen werden) noch fiir bestehende wie
neue Flexibilitdtsoptionen (die auch fir ein regeneratives
Stromsystem unabdingbar sind und erheblich an Bedeu-
tung gewinnen werden) eine belastbare Refinanzierungs-
basis fiir Investitionen bilden kann. Andererseits garan-
tiert es gleichzeitig eine hocheffiziente Koordination des

Anlagenbetriebs. Fiir das erneuerbare Segment ist mit dem
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derzeitigen Flankierungsmodell des Erneuerbare-Ener-
gien-Gesetzes (EEG) ein sehr risikoarmer Refinanzierungs-
mechanismus fiir Investitionen geschaffen worden, jedoch
werden die werthaltige Produktion oder systemdienliche
Anlagenauslegungen nicht oder nur in sehr beschranktem
Ausmal} angereizt. In der Gesamtsicht auf die eher lang-
fristig relevante Investitionsrefinanzierung und die eher
kurzfristig relevante Betriebsoptimierung ist das beste-
hende Strommarktdesign damit letztlich nicht zukunfts-
tahig (Agora 2012, Agora 2013a+b; Matthes 2011, 2014a+c;
Oko-Institut et al. 2012; Oko-Institut 2014c).

Wie eingangs beschrieben, muss fiir die anstehende Trans-
formation des Stromsystems hin zu einer Pragung durch
Erneuerbare Energien in Deutschland der bestehende (und
auf absehbare Zeitrdume bestehen bleibende) regulatorische
Rahmen auf EU-Ebene berticksichtigt werden. Dieser bietet
aber auch durchaus eine Reihe potenziell sehr produktiver
Elemente fir das zukiinftige Gesamtsystem. Unter dieser
Maldgabe ist ein Perspektivwechsel fiir die Reform des Er-
neuerbare-Energien-Gesetzes sinnvoll und notwendig. Die
EEG-Reform wire dann nicht mehr ausschlieflich aus dem
Blickwinkel eines zeitweise notwendigen Forderinstru-
mentariums zu betrachten, das von den Finanzierungs- und
Koordinationsmechanismen des restlichen Stromsystems
weitgehend abgeschottet bleiben kann und in erheblichem
Male auf Mikrosteuerung abstellt. Wenn jedoch das EEG
stattdessen mit Blick auf die Entwicklung eines erforderli-

chen Segments im Rahmen eines neuen Marktdesigns wei-

terentwickelt werden soll, hatte dies folgende Implikationen:

- Der jeweilige ordnungspolitische Rahmen sollte zumin-
dest auf der grundsétzlichen Ebene als Rahmen fiir alle
Segmente des Marktdesigns begriffen werden.

- Mit Blick auf die Dargebotsabhéngigkeit der zukiinftig
dominierenden Erzeugungsoptionen Wind- und Solar-
energie wird ein eigenes Element des Strommarktdesigns
erforderlich werden, das bestehende (Strommengen- und
Systemdienstleistungsmaérkte) sowie aus anderen Griin-
den erforderliche Segmente (zum Beispiel Markte fiir ge-
sicherte Leistung) ergédnzen wird.

- Im Sinne der kurz- und ldngerfristigen Gesamtoptimie-

rung werden regenerative Erzeugungsanlagen mit Preis-

signalen verschiedener Marktsegmente konfrontiert
werden und so auch unterschiedliche Einkommen erzie-
len miissen.

- Die einzelnen Marktsegmente sollten so ausgestaltet wer-
den, dass Preissignale in den jeweils anderen Segmenten
moglichst wenig verzerrt werden und so ihre Koordinati-
onsfunktion moéglichst umfénglich erhalten bleibt.

- Im Rahmen eines Marktdesignansatzes sollten Mecha-
nismen der Mikrosteuerung so weit wie moglich begrenzt
werden und die notwendigen Anreize (zum Beispiel mit
Blick auf die Systemdienlichkeit) eher durch Makrosteu-
erungsansitze gesetzt werden.

- Ubergeordnete Funktionalititen (Begrenzung von Unsi-
cherheiten beziehungsweise Risiken, grenziiberschrei-
tende Einbindung von Ressourcen etc.) sollten in den un-
terschiedlichen Segmenten durch vergleichbare Ansétze
verfolgt werden.

- Die institutionellen und prozeduralen Arrangements soll-
ten flir vergleichbare Sachverhalte zumindest konvergie-

remn.

Unter der Mafgabe dieser Uberlegungen lassen sich zu-
mindest die grundsétzlichen Strukturen eines zukiinftigen,
ganzheitlichen Strommarktdesigns ableiten, die in der Ab-
bildung 3 schematisch dargestellt sind.

Die wesentlichen Arrangements dieses neuen Marktdesigns

lassen sich dabei wie folgt charakterisieren:

- Der Strommengen-(Energy-only-)Markt mit der Strom-
borse als einem zentralen Marktplatz bleibt die zentrale
Koordinationsinstanz fiir den Ausgleich von Angebot und
Nachfrage in einer bestimmten Taktung (heute vor allem
stindlich, zuklnftig verstarkt viertelstiindlich, langfristig
vielleicht sogar noch kiirzer). In einer Welt mit Millionen
Akteuren sowohl auf der Anbieter- als auch der Nach-
fragerseite ist eine solche Koordination ohne zentrales
Preissignal nur schwer vorstellbar. Durch die Einbezie-
hung des Preissignals aus dem (reformierten) CO,-Markt
sorgt der Energy-only-Markt auch fiir den CO,-opti-
mierten Einsatz der verschiedenen fossilen Kraftwerke.
Uber die Organisation von Preiszonen kénnen gegebe -

nenfalls regionale Aspekte einbezogen werden.
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Grundstrukturen eines ganzheitlichen Marktdesigns fiir das zukinftige Stromsystem Abbildung 3
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- Die Systemdienstleistungs-(SDL-)Maérkte sorgen wei-
terhin fiir den Ausgleich von Prognosefehlern und fiir
die Systemsicherheit. Im Gegensatz zur heutigen Struk-
tur werden die Systemdienstleistungsmaérkte in ihrer
Gesamtheit noch deutlich stéarker fiir regenerative Er-
zeugungsoptionen und nachfrageseitige Maflnahmen
geoffnet werden missen. Das Preissignal des Energy-
only-Marktes bietet die zentrale Referenzgrofe fir die
Gebote der unterschiedlichen Optionen in den System-
dienstleistungsmaérkten. Auch hier sind Regionalisie-
rungselemente mdglich.

- Fir die Refinanzierung gesicherter Kapazitét (bezie-
hungsweise entsprechender MaRRnahmen auf der Nach-
frageseite) werden zusatzliche Einkommensstréme not-
wendig, die Giber einen neu zu schaffenden Markt fiir die
gesicherte Kapazitét erzeugt werden. Dieser Markt wird
gesicherte Kraftwerksleistung, Speicher und nachfra-
geseitige Flexibilitdten einbeziehen und kann gegebe-
nenfalls Preissignale fiir die Lokalisierung der jeweili-
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gen Optionen einbeziehen. Angesichts der zunehmenden
Bedeutung von Flexibilitit im zukiinftigen Stromsystem
wird der Kapazitdtsmarkt vor allem flexible Kapazititen
oder die entsprechenden nachfrageseitigen Aquivalente
adressieren mussen.

- Fir die Schliefung der Licke zwischen dem Einkom-
men aus dem Energy-only-Markt, den Systemdienst-
leistungsmaérkten beziehungsweise gegebenenfalls dem
Markt fiir gesicherte Kapazitdt und der Refinanzierung
der Investitionen wird ein gesondertes Marktsegment
fir regenerative Erzeugungskapazitdten geschaffen. Um
eine Verzerrung des Preises im Energy-only-Markt, also
des zentralen Koordinierungsmechanismus fiir die ver-
schiedenen Angebotsoptionen und Nachfragesektoren, zu
vermeiden und damit auch den stabilen Betrieb eines zu-
kiinftig sehr vielféltigen Systems zu sichern, sollten diese
Zahlung eher auf Kapazitits- als auf Strommengenbasis

erfolgen. Auch hier sind Lokalisierungselemente mdglich,
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die gegebenenfalls Infrastrukturengpésse berticksichti-
gen.

- Neben den zwei Koordinierungsmérkten (Energy-only-
und Systemdienstleistungs-Maérkte) und den zwei Refi-
nanzierungsmérkten (Marktsegmente fiir gesicherte und
regenerative Kapazitdten) wird die Netzinfrastruktur als
reguliertes Segment verbleiben. Das Infrastruktursegment
ist jedoch mit den verschiedenen Marktsegmenten ver-
bunden, wenn gegebenenfalls verbleibende Infrastruk-
turengpésse durch Betriebs- oder Investitionsmalinah-
men auf der Angebots- oder Nachfrageseite aufgefangen

werden sollen.

Die unterschiedlichen Ausgangspunkte, die teilweise sehr
unterschiedlichen Problemlagen und Rahmenbedingungen
sowie die realweltlichen Méglichkeiten robuster Anpas-
sungsprozesse werden dazu fithren, dass diese idealtypi-
schen Anforderungen in den unterschiedlichen Markt-
segmenten — auch im Zeitverlauf - nur schrittweise erfiillt
werden konnen. Wegen der Komplexitét der sich iberla-
gernden Transformationsprozesse (Liberalisierung, Um-
stellung auf Erneuerbare Energien, technologische Ent-
wicklung, energiewirtschaftliche und klimapolitische
Rahmenbedingungen etc.) wird es notwendig sein, gezielte
Lernprozesse anzustofRen und konsequent einen evidenz-
basierten Reformprozess zu verfolgen. Gleichwohl sollten
die oben genannten Anforderungen in diesem Reformpro-
zess als Leitplanken dienen und die letztlich anzustrebenden
Strukturen eines zukunftstdhigen Marktdesigns nicht aus

dem Blick geraten.
2.3 Die Topologie der Reformdebatte

2.3.1 Die EEG-Novelle 2014 und die Richtlinien fiir
Energie- und Umwelt-Beihilfen 2014 bis 2020 als
neuer Bezugsrahmen

Im August 2014 tritt eine weitere Novelle des Erneuer-

bare-Energien-Gesetzes (EEG 2014) in Kraft. Das EEG 2014

basiert in seinen wesentlichen Inhalten einerseits auf den

Vereinbarungen des Koalitionsvertrages von CDU, CSU und

SPD fiir die 18. Legislaturperiode vom 16. Dezember 2013

(CDU/CSU/SPD 2013) sowie andererseits auf den Vorgaben

der am 9. April 2014 von der Europdischen Kommission be-

schlossenen Leitlinien zu staatlichen Beihilfen in den Berei-
chen Umweltschutz und Energie fiir den Zeitraum 2014 bis
2020.

Mit der als ,grundlegende Reform” apostrophierten Novelle
des EEG wird das bisherige Strukturkonzept der finanziel -
len Flankierung fiir die regenerative Stromerzeugung in drei

wesentlichen Punkten verlassen.

Erstens wird das Konzept der reinen Preissteuerung — von
dem bisher nur im Rahmen des 2012 eingefiihrten ,at-
menden Deckels” fiir die Photovoltaik abgewichen worden
ist - fiir alle mengenméRig relevanten Erzeugungsoptionen
durch ein Hybridsystem aus Mengen- und Preissteuerung
abgeldst. Es werden dafiir zunédchst Ausbaukorridore fiir
On- und Offshore-Windkraft sowie fiir die Stromerzeugung
auf Basis von Solarenergie und Biomasse definiert (§ 3 EEG
2014). Soweit der Kapazitdtsausbau bei Onshore-Wind-
und Photovoltaikstromerzeugung diese Korridore nach oben
oder unten verlésst, werden die Vergiitungssétze in eben-
falls vorgegebenen Stufen entsprechend nach unten oder
oben angepasst (8829 und 30 EEG 2014). Fir den Zubau an
Kraftwerkskapazititen auf Basis von Biomasse erfolgt eine
Anpassung der Verglitungssétze nur nach unten, sofern der
Ausbaukorridor tiberschritten wird (§ 28 EEG 2014). Da-
mit wird ausdriicklich das Ziel verfolgt, das Niveau und das
Portfolio der Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Ener-
gien direkt zu steuern, wobei die Kriterien fiir die Ausge-
staltung dieses Portfolios nicht explizit formuliert sind be-
ziehungsweise (mit Bezug auf die Kostenbegrenzung) nicht

sonderlich konsistent umgesetzt erscheinen.

Zweitens wird das Grundmodell eines zentralen Garantie-
aufkéufers fiir die erzeugten Strommengen in Gestalt der
Netzbetreiber, der die erzeugten Strommengen im Rahmen
einer sehr weitgehend vorgeschriebenen Strategie (Verkauf
an der Stromborse) vermarktet, abgeldst durch die grund-
sitzliche Ubertragung der Vermarktungspflicht auf die
Stromerzeuger (§ 2 Abs. 2 EEG 2014), ohne dass diesen die
Vermarktungswege ausdricklich vorgeschrieben werden.
Das bisherige Sondermodell der optionalen Direktvermark-
tung (bisher angereizt durch eine attraktive Management-

pramie) wird als neues und verpflichtendes Standardmo-
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dell der Vermarktung eingefithrt. Die Vermarktungskosten
werden bei der Festsetzung der Einspeisevergiitung integ-
riert und das bisherige Standardmodell (Abnahme durch die
Netzbetreiber und Vermarktung an der Strombdrse) ver-
bleibt nur noch als Riickfalloption fiir Kleinanlagen (§ 37
EEG 2014) beziehungsweise als Ausnahmeoption zur Ge-
wihrleistung der Abnahmepflicht (§ 38 EEG 2014), dann je-

doch zu restriktiven Konditionen.

Drittens sollen ab spéatestens 2017 alle Einspeise- bezie-
hungsweise Basisvergiitungen tiber Ausschreibungen
ermittelt und vergeben werden. Dazu werden zunédchst
Pilotausschreibungen fiir Photovoltaikfreiflichenanlagen
durchgefithrt (8§ 2 Abs. 5 EEG 2014).

Dariiber hinaus erfolgen Anpassungen im Bereich der Ein-
speisevergiitungen, die fiir On- und Offshore-Windenergie
und Solarstromerzeugung (88 49 bis 51 EEG 2014) als eher
moderat und fiir die Stromerzeugung aus Biomasse (§§ 44
bis 47 EEG 2014) als gravierend einzuordnen sind. Im Zu-
sammenhang mit den oben genannten Korridoren ergibt
sich damit nicht nur die Einfihrung von klaren Mengen-
steuerungs-Elementen mit der Perspektive auf einen Uber-
gang zu Ausschreibungen, sondern auch eine klar formu-

lierte Portfoliobereinigung im Bereich der Biomasse.

Eine weitere strukturelle Neuerung besteht darin, dass

die Zahlung von Pramien auf den Markterlds der jeweili-
gen Flotte zur Gewahrleistung eines fixen Gesamteinkom-
mens fiir die Stromerzeugung ausgesetzt wird, wenn sich
am Spotmarkt Giber einen Zeitraum von mindestens sechs
aufeinanderfolgenden Stunden ein negativer Strompreis
einstellt (§ 24 EEG 2014). Kurzfristig ist der Effekt dieser
Regelung sehr begrenzt, kann jedoch léngerfristig durchaus
gravierend sein (vgl. Abschnitte 2.4.1und 4.4).

Mit der Ausnahme von Kleinanlagen® wird damit durch-

gingig der Ubergang vom Modell der festen Einspeisetarife

3 Uber entsprechende De-minimis-Regelungen kénnen
Anlagen mit Erzeugungskapazitdten unterhalb bestimmter
Grenzwerte weiterhin eine feste Einspeisevergiitung erhal-
ten. Diese Grenzen liegen fiir bis Ende 2015 in Betrieb genom-
mene Anlagen bei 500 Kilowatt, fiir 2016 in Betrieb genom-

zur gleitenden Marktpramie (vgl. Abbildung 4) vollzogen. Die
Festlegung der Basisvergiitung* fiir die gleitende Markt-
pramie erfolgt im Grundsatz weiterhin auf dem Gesetzge-
bungswege, wird aber in Abhéngigkeit von der Ausbauent-
wicklung dynamisiert und so zunéchst in Richtung eines
Hybridansatzes zwischen Preis- und Mengensteuerung
weiterentwickelt. Hierbei ist ab 2017 eine Uberfiihrung in
Ausschreibungen vorgegeben. Die Steuerung erfolgt jedoch
weiterhin hochdifferenziert nach Technologien, GréfRen-
klassen etc., die Forderzahlungen erfolgen weiterhin Giber

Zeitrdume von bis zu 20 Jahren.

Neben der Finanzierungsseite des EEG werden mit der No-
velle auch weitreichende strukturelle Anderungen auf der
Aufkommensseite vorgenommen, auf die hier nicht ndher
eingegangen werden soll (vgl. dazu Matthes 2014b). Den
einzigen im Kontext der hier vorgelegten Untersuchung
relevanten Aspekt bildet unter den entsprechenden Rege-
lungsidnderungen die Einbeziehung der Eigenerzeugung,
auch aus regenerativen Erzeugungsanlagen, in die EEG-
Umlage. Eigenerzeugter und nicht an das Netz abgegebe -
ner Strom aus neuen Erzeugungsanlagen wird danach mit
einem Anteil von 30 Prozent (bis Ende 2015), 35 Prozent
(2016) beziehungsweise 40 Prozent (ab 2017) des EEG-Re-
gelsatzes belastet, sofern es sich um eine Anlage zur Strom-
erzeugung aus Erneuerbaren Energien oder eine hoch-
effiziente KWK-Anlage handelt (§ 61 EEG 2014 Abs.1).
Neuanlagen, die Strom an im Rahmen der Besonderen Aus-
gleichsregelung privilegierte Abnahmestellen liefern, wer-
den wie der entsprechende Netzbezug privilegiert (8§64 EEG
2014) und Neuanlagen mit einer Leistung von héchstens
zehn Kilowatt werden bis zu einem Eigenverbrauch von
zehn Megawattstunden vollstdndig von der EEG-Umlage
befreit (§ 61 Abs.2 Nr.4). Andere neue Eigenerzeugungsan-

meine Anlagen bei 250 Kilowatt und fiir ab 2017 in Betrieb
genommene Anlagen bei 100 Kilowatt (§ 37 EEG 2014).

4 Der Gesetzgeber hat fiir das EEG 2014 den Begriff
der Einspeisevergiitung beibehalten, obwohl die fes-
te Einspeiseverglitung durch die gleitende Marktpréamie
abgeldst wird und die ,Einspeisevergiitung” — zumin-
dest fiir die der verpflichtenden Direktvermarktung un-
terliegenden Anlagen — nun nur noch den Ausgangswert
tiir die Berechnung der gleitenden Marktpramie bildet.
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lagen miissen die EEG-Umlage zu 100 Prozent entrichten
(861 Abs.1 EEG 2014).

Jenseits dieser materiellen Anderungen ist aber auch zu
berticksichtigen, dass die Regelungen des EEG 2014 - vor
allem im Bereich der Industrieprivilegierungen, aber durch-
aus auch mit Blick auf die Finanzierungsmodalitdten - er-
kennbar an den Vorgaben der im April 2014 beschlossenen
Beihilfeleitlinien der Europédischen Kommission (EC 2014)
ausgerichtet sind und teilweise direkt damit begriindet
werden. Wenn sich der deutsche Gesetzgeber diesen Rege-
lungen unterwirft, bedeutet das zumindest implizit, dass das
EEG im Gegensatz zur bisherigen Positionierung mit einer
gewissen, wenn nicht hohen Wahrscheinlichkeit als bei-
hilferelevant eingeordnet wird. Wie belastbar diese (impli-
zite) Positionierung ist, kann und soll an dieser Stelle nicht
diskutiert werden; fiir eine robuste Weiterentwicklung

des EEG wird jedoch zu berticksichtigen sein, dass sich aus
offensichtlichen Widerspriichen zu den Beihilfeleitlinien
erhebliche Herausforderungen beziehungsweise deutliche
Unsicherheiten ergeben konnen.

Die Richtlinien der Européischen Kommission zur Vermei-
dung von Wettbewerbsverzerrungen des européischen Bin-
nenmarktes durch Beihilfen im Bereich Umweltschutz und
Energie fiir den Zeitraum von 2014 bis 2020 betreffen alle
relevanten Beihilfebereiche und damit auch die Flankierung
der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien. Fiir die
Gewdhrung von Betriebsbeihilfen fiir regenerative Stromer-
zeugungsanlagen werden dabei vor allem die folgenden vier
Vorgaben gemacht:

- 1. Die Beihilfen sollen als Zuschlége auf den Marktpreis
gezahlt werden; eine Vorgabe, ob es sich dabei um feste
oder gleitende Marktprédmien handeln soll, erfolgt je-
doch nicht (EC 2014, Tz. 125a).

- 2. Die Beihilfeempfénger sollen den Verpflichtungen zur
Beschaffung von Ausgleichsenergie etc. unterworfen
werden, wobei sie diese Verpflichtung an Dritte abge-
ben kénnen (EC 2014, Tz. 125b).

- 3. Es sollen Regelungen geschaffen werden, die verhin-

dern, dass die Anlagenbetreiber einen Anreiz haben,

bei negativen Strompreisen zu produzieren (EC 2014,
Tz.125¢).

- 4. Ab 2017 sollen die Beihilfen iber klare, transparente
und nicht diskriminierende Ausschreibungsverfahren
vergeben werden, wenn die Zahl der Projekte ausrei-
chend grof ist, die Flankierungszahlungen dadurch
nicht nachweisbar steigen wiirden oder die Projek-
tumsetzungen dadurch nicht deutlich absinken wiir-
den (EC 2014, Tz.127).

Im Rahmen von De-minimis-Regelungen kann jedoch fiir
Anlagen unterhalb bestimmter Kapazitdtsgrenzen von die-

sen Vorgaben abgewichen werden.®

SchlieBlich ist darauf hinzuweisen, dass die Kommission
Systeme fiir Betriebskostenbeihilfen im Bereich der Er-
neuerbaren Energien maximal fiir einen Zeitraum von zehn
Jahren genehmigen wird. Bei ldngerfristig betriebenen Sys-
temen wird nach Ablauf dieser zehn Jahre eine erneute No-
tifizierung notwendig (EC 2014, Tz. 121).

Insgesamt basieren die Beihilfeleitlinien auf der Grundan-
nahme, dass die Erneuerbaren Energien im Zeitraum von
2020 bis 2030 wettbewerbsfahig werden, die Férderung
degressiv auslaufen kann und in diesem Kontext zuneh-
mend tiber marktbasierte Mechanismen umgesetzt werden
soll (EC 2014, Tz. 108). Im Kontext eines wettbewerblich or-
ganisierten Binnenmarktes fiir Strom ist die letztgenannte
Grundannahme zweifelsohne konsistent beziehungsweise
folgerichtig, ob jedoch die Annahme zur Erlangung der
Wettbewerbsfdhigkeit Erneuerbarer Energien (im derzei-
tigen Marktdesign) wirklich belastbar ist, bleibt deutlich zu
hinterfragen (vgl. Abschnitt 2.4 und Kapitel 4).

5  Firdie ersten drei genannten Regelungen kénnen De-
minimis-Regelungen fiir Windkraftwerke mit einer instal-
lierten Leistung von drei Megawatt beziehungsweise drei
Erzeugungsanlagen, fiir alle anderen Anlagen mit einer ins-
tallierten Erzeugungsleistung von weniger als 500 Kilowatt
sowie Demonstrationsanlagen zum Tragen kommen (EC 2014,
Tz.126). Fir die Verpflichtung zur Ausschreibung liegen die
entsprechenden Grenzwerte bei sechs Megawatt beziehungs-
weise sechs Anlagen bei der Windkraft und fiir alle anderen
Anlagen bei einem Megawatt, Demonstrationsanlagen kon-
nen auch hier ausgenommen werden (EC 2014, Tz. 128).
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Gerade mit Blick auf die Beihilferichtlinien der Européischen
Kommission, aber auch hinsichtlich einer Reihe der im EEG
verankerten Regelungen wird deutlich, dass die mit dem EEG
2014 geschaffenen Regelungen nur fir eine vergleichsweise

kurze Ubergangsperiode zur Anwendung kommen werden:

- Nur fiir die Onshore-Windenergie wird mit dem EEG
2014 eine stetige Ausweitung der Stromerzeugung ge-
sichert, da die Festlegung des Ausbaukorridors auf Basis
des Netto-Kapazitdtszuwachses erfolgt ist. Fiir Solar-
energie und Biomasse wird es durch die Vorgabe von
Brutto-Zubaukorridoren (also den Bezug auf die jghrlich
errichteten Kapazitdten ohne Berticksichtigung der ab-
gangigen Erzeugungsanlagen) bis etwa 2020 fiir Biomasse
und bis etwa 2028 fiir die Photovoltaikstromerzeugung
zu einem Abflachen des Nettoausbaus und danach zu ei-
nem Abbau der installierten Gesamtkapazitdt kommen
(Matthes 2014b). Die Mengensteuerung durch das EEG
(oder die entsprechenden Abschlussregelungen) muss also
auf eine neue Grundlage gestellt werden, wenn die Mit-
tel- und Langfristziele erreicht werden sollen.

- Die Vorgabe der EU-Beihilferichtlinien, dass Anreize zum
Anlagenbetrieb zu Zeiten negativer Strompreise nicht ge-
geben werden dirfen, ist mit dem EEG 2014 in einer ab-
geschwiéchten Version (nur bei Perioden mit mindestens
sechs aufeinanderfolgenden Stunden) umgesetzt worden.
Wenn die Zeitrdume mit negativen Strompreisen in den
néchsten Jahren deutlich zunehmen (vgl. Abschnitte 2.4.1
und 4.4), ist kaum zu erwarten, dass es ldngerfristig bei
dieser abgeschwichten Umsetzungsvariante bleibt. Damit
steht letztlich die Tragfahigkeit des Finanzierungsmodells
uber Pramien auf die Stromerzeugung generell zur Dispo-
sition.

- Der Ubergang zu Ausschreibungsmodellen (nach den
Vorgaben des EEG 2014 und der EU-Beihilferichtlinien)
wird eine grundlegende Uberarbeitung des Instruments
erforderlich machen. Dabei ist es letztlich unerheblich,
ob es bereits 2017 zu einer umfassenden Einfiihrung von
Ausschreibungen kommt, dieser Ubergang im Rahmen
der mit den Beihilfeleitlinien gegebenen Flexibilitdten
schrittweise erfolgt oder mit Riickgriff auf die oben ge-
nannten Ausnahmetatbestdnde noch fir einige Zeit auf-
geschoben werden kann.

Mit dem EEG 2014 wird damit allenfalls der Rahmen fiir
eine (kurze) Ubergangsphase bei der 6konomischen Flan-
kierung der Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Ener-
gien gesetzt. Die einem klar erkennbaren (ordnungspoli-
tischen) Grundansatz folgenden Vorgaben der EU werden
einen zunehmenden Druck entfachen, andere Finanzie-
rungs- und Vergabemechanismen einzufiihren. Klar ist aber
auch, dass die Grundannahme, dass zusétzliche Finanzie-
rungsmechanismen fiir Erneuerbare Energien im Zeit-
verlauf (zum Beispiel zwischen 2020 und 2030) Gberflis-
sig werden, angesichts der spezifischen Konfiguration des

Strommarktes entschieden hinterfragt werden muss.

2.3.2 Die weitergehenden Reformvorschlage

Die Férderung und Flankierung der Stromerzeugung auf
Basis Erneuerbarer Energien in Deutschland beruhte bis zur
EEG-Novelle 2014 auf sechs zentralen Regelungen des EEG:

- einer Anschlusspflicht der Netzbetreiber fiir Stromerzeu-
gungsanlagen im Geltungsbereich des EEG;

- einer Abnahmegarantie fiir die in diesen Anlagen erzeug-
ten Strommengen;

- einer Vergiitungspflicht fiir die Stromerzeugung auf Basis
kostenorientierter, administrativ festgelegter Garantie-
preise tiber einen Zeitraum von 20 Jahren;

- einer zentralen Vermarktung der aufgenommenen Strom-
mengen durch die Netzbetreiber tiber die Strombérse (je-
denfalls im klassischen Festverglitungsmechanismus);

- einem Ausgleich der als Differenz zwischen Kosten (vor
allem Zahlung der Einspeisetarife an die Anlagenbetrei-
ber) und Erlésen (vor allem Erlése aus der Vermarktung
der aufgenommenen Strommengen) entstehenden De-
ckungsliicke {iber eine Umlage auf die Letztverbraucher
(EEG-Umlage);

- einer Privilegierung verschiedener Letztverbraucher-
gruppen sowie des fiir den Eigenverbrauch erzeugten
Stroms beziiglich der EEG-Umlage.

Trotz einer ganzen Reihe von Novellierungen bildeten die
genannten Regelungen die konstituierenden Elemente des
EEG bis 2014, die mit wenigen Ausnahmen seit dem Jahr
2000, bei Berticksichtigung der Vorlauferregelungen des
Stromeinspeisungsgesetzes (StrEG) sogar bereits seit 1991
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in Kraft waren. Die bis 2014 wichtigsten Verdnderungen des
urspringlichen Férdermodells bestanden in der Einfiithrung
einer optionalen Direktvermarktung mit gleitender Markt-
prémie als Wahlalternative fiir die Anlagenbetreiber im Jahr
2012 und in der Dynamisierung der Einspeisevergiitungen
fiir Solarstromanlagen tiber den sogenannten ,atmenden
Deckel” im Jahr 2012.

Mit der EEG-Novelle 2014 wurde insbesondere (mit weni-
gen Ausnahmen) der Ubergang zur verpflichtenden Markt-
prémie sowie zu ,atmenden Ausbaukorridoren” (vgl. Ab-
schnitt 2.3.1) vollzogen. Da aber Bestandsanlagen der alten
Regelung unterworfen bleiben, werden die Effekte des
neuen EEG auf den Strommarkt erst mittelfristig spiirbar
sein. Ungeachtet dessen bleibt aber das EEG auch weiter-
hin mit einer ganzen Reihe von Reform- und Alternativmo-
dellen konfrontiert. Die Bandbreite dieser Modelle ist sehr
grofd und reicht von einer grof3en Vielfalt an Pramienmo-
dellen (Enervis et al. 2013, MVV et al. 2013, Frontier 2014)

Ubersicht zu den Grundstrukturen der Erldsstrome in den aktuell diskutierten Reformvorschlagen

Festpreissysteme

bis hin zu Radikalalternativen wie Quotenmodellen (Hau-
cap et al. 2013). Diese verschiedenen Reformansétze werden
sehr unterschiedlich begriindet. Die wichtigsten Motive
reichen von der Kostenentwicklung fiir die EEG-Umlage bis
hin zu energiewirtschaftlichen Optimierungsfragen oder
dem Mengenmanagement fiir den Ausbau der regenerativen
Stromerzeugung.

Fiir eine produktive Diskussion dieser Modelle ist es sinn-
voll, neben den verschiedenen Ausgestaltungselementen
auch die dahinter liegenden Grundannahmen transparent
zu machen, denn eine rationale Reform des EEG wird sich
letztlich auf eine Bewertung und Einordnung dieser Grund-
annahmen stiitzen missen. In den folgenden Ausfihrun-
gen wird daher einerseits versucht, die Ausgestaltungs-
merkmale der verschiedenen Modelle zu systematisieren,
in diesem Kontext aber gleichzeitig die entsprechenden
Hintergrundannahmen zumindest in groben Ziigen zu be-

schreiben.

Abbildung 4

Fixpramiensysteme
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Marktpramie
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vergiitung) marktung
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Reformen zu Technologiedifferenzierung, Fristigkeit der
Zahlungen bzw. wettbewerblicher Festlegung der Zahlungen?
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Abbildung 4 zeigt eine Ubersicht der verschiedenen Kern-
elemente des bis zur EEG-Novelle 2014 bestehenden Mo-
dells, der aktuellen Regelungen des EEG 2014 sowie der
weiterhin diskutierten Reformvorschlage zur Weiterent-
wicklung des EEG beziglich der jeweiligen Struktur der
Zahlungsstrome.

Die systematische Ubersicht der Ausgestaltungselemente

verdeutlicht zundchst die folgenden Aspekte:

- Alle Alternativ- oder Reformmodelle fiir das EEG sehen
eine direkte oder indirekte Integration der Regenerativ-
kraftwerke in den konventionellen Strommarkt vor. Alle
Anlagen miissen damit Einkommen aus dem Strommen-
gen-(Energy-only-)Markt erwirtschaften. Darliber hin-
aus konnen sie im Regelfall auch an anderen Marktseg-
menten (Regelenergiemérkte etc.) teilnehmen.

- Dieses Einkommen wird in allen Modellen jenseits des
klassischen EEG durch zusétzliche (Prdmien-)Zahlungen
ergénzt. Aus der Summe von Erlésen aus dem Strommarkt
(beziehungsweise dessen Segmenten) und diesen Préami-
enzahlungen miissen die Investitions- und Betriebskos-
ten der Anlagen refinanziert werden.

- Im aktuellen Modell der gleitenden Marktpréamie wird mit
einer ex post ermittelten Pramie die Differenz zwischen
dem Ertrag der jeweiligen Anlagenflotte im Energy-only-
Markt und einem Garantiepreis ausgeglichen.

- Die weitergehenden Reformmodelle stellen auf eine fixe,
ex ante bestimmte beziehungsweise bei Quotenmodellen®
Uber einen separaten Markt ermittelte Pramie ab, die hier
als Zuschlagszahlung bezeichnet wird.

Fiir die Einordnung und Systematisierung der Reformmo-
delle, gerade in einer ldngerfristigen Marktdesignperspek-
tive, miissen letztlich zwei Regelungsgehalte klar unter-

schieden werden:

6  Quotenmodelle werden bei der Einordnung von
Finanzierungsinstrumenten fiir die Erneuerbaren Energien
oft separat von anderen Pramienmodellen als eige-
ne Gruppe klassifiziert. Letztlich sind Quotenmodelle je-
doch eine Unterkategorie der Pramienmodelle, bei denen die
Pramienhohe auf eine spezielle Art und Weise ermittelt wird.

- Fir welchen Sachverhalt wird ein Einkommensstrom er-
zeugt (Strukturfrage) und welche Motivation liegt dahin-
ter?

- Wie wird der so strukturierte Einkommensstrom konkret
parametrisiert (Parametrisierungsfrage) und was sind die

entscheidenden Griinde dafiir?

Die klare Unterscheidung dieser beiden Perspektiven ist da-
bei nicht nur das Ergebnis einer abstrakten Klassifikation,
sondern ist aufgrund langerfristiger Uberlegungen sinnvoll
und ertragreich. Die Reform des EEG darf nicht nur aus der
Forderperspektive diskutiert werden (aus der Einkommens-
stréme weitgehend beliebig strukturiert werden kénnen),
sondern auch vom Standpunkt des Marktdesigns. Hier stellt
sich mit anderer Stringenz die Frage, welche Leistung zu
welchem (strukturell auf wettbewerblicher Basis ermittel-
ten) Einkommen fithrt und welche Interaktionen zwischen
verschiedenen Einkommensstrémen beziehungsweise
Preissignalen berticksichtigt werden sollen. Dies gilt nicht
nur aus der Sicht des Anlagenbetreibers, sondern auch aus

der des Gesamtsystems.

Eine wesentliche Differenzierung auf der Strukturebene
ergibt sich zunédchst aus der Bezugsbasis fiir die Pramien-
zahlungen, also der Frage, fiir welchen Sachverhalt Einkom-

mensstrome erzielt werden sollen:

- Eine Reihe von Pradmienmodellen stellt auf eine Vergii-
tung auf der Basis der Stromerzeugung (beziehungsweise
der Stromeinspeisung) der entsprechenden Anlagen ab
und setzt damit den im urspriinglichen Garantiepreissys-
tem verfolgten Ansatz fort. Ebenso wie im 2014 novellier-
ten EEG entsteht fiir die erzeugten beziehungsweise ein-
gespeisten Strommengen ein zweiter Einkommensstrom,
der das tiber den Verkauf von Strommengen am Energy-
only-Markt erzielte Einkommen ergénzt.

- Andere Modelle sehen die Zahlung der Pramien auf Basis
der Erzeugungskapazitdten vor. Dies kann indirekt (zum
Beispiel iber eine fest vorgegebene Zahl von Stunden,
uber die die Kapazitatspramie ausgezahlt wird) oder di-
rekt (die Prdmienzahlung erfolgt auf Basis einer geeig-
neten Kapazitatsbezugsgrolie) umgesetzt werden. Der die

Erlose aus dem Strommengenmarkt ergdnzende Einkom-
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mensstrom entsteht also primér fiir einen anderen Sach-
verhalt, ndmlich die Verfiigbarkeit von Produktionskapa-
zitaten.

Diese unterschiedlichen Ausgestaltungsoptionen ergeben
sich dabei im Wesentlichen aus folgenden Grundannahmen
beziiglich der stromwirtschaftlichen Optimierung:

- In den strommengenbasierten Systemen wird davon aus-
gegangen, dass Interaktionen zwischen dem Strommen-
genmarkt und dem Pramienmodell, das heil’t die Verzer-
rung der Preise im Strommengenmarkt (siehe dazu weiter
unten) und die damit einhergehende Erhchung der kurz-
fristigen Systemkosten, im Kontext akzeptabel oder sogar
sinnvoll sind, weil sie zusétzliche Anreize fiir Flexibilitét
setzen beziehungsweise durch weitere Regelungen be-
grenzt werden konnen. Die kapazitdtsbasierten Systeme
versuchen solche Verzerrungen grundsatzlich auszu-
schlieRen. Sie weisen also der Vermeidung dieser Ver-
zerrungen beziehungsweise der kurzfristigen System-
kostenoptimierung eine hohe Wertigkeit zu und erwarten
aus dem Effekt durch Pramienzahlungen verzerrter
Preise im Strommengenmarkt keinen ldngerfristig signi-
fikanten Beitrag zu Investitionen in Flexibilitat. Wesent-
liche Anreize dafiir verorten sie vielmehr in anderen Me-
chanismen wie zum Beispiel Kapazitdtsmarkten. Tabelle 1
illustriert diese Wechselwirkungen exemplarisch am Fall

der Reaktionen auf negative Strompreise im Strommen-

Reaktionen der Anlagenbetreiber auf negative Preise im Strommengenmarkt

genmarkt. Ahnliche Verzerrungen ergeben sich jedoch
auch mit Blick auf die Optimierung des Betriebs zwischen
dem Spotmarkt und den Systemdienstleistungsmérkten.’
Den strommengenbasierten Modellen liegt gleichzeitig die
Annahme zugrunde, dass erzeugungsbasierte Pramien-
zahlungen einen zentralen Anreiz zur Minimierung von
Ausfallzeiten beziehungsweise zur Erhéhung des Energie-
ertrags leisten. Kapazitdtsbasierte Modelle ordnen diese
Frage in der Gesamtsicht mit den oben genannten Aspek-
ten als eher nachrangig ein, weil die Anreize zur Ertrags-
erhohung Giber den Einkommensstrom aus dem Energy-
only-Markt weiterhin existieren und Anreize zur nicht
systemdienstlichen Auslegung der Anlagen durch spezifi-
sche Ausgestaltungsregeln ausgeschlossen werden konnen.
Kapazitatsbasierte Architekturen nehmen dariiber hinaus
an, dass zum Beispiel Dargebotsrisiken durch Kapazi-
tatszahlungen abgebaut werden konnen und Kapazitéts-
zahlungen zu einer starkeren Optimierung des Investiti-
onsverhaltens beitragen kdnnen. Strommengenbasierte
Systeme messen diesen Aspekten nur eine untergeord-
nete Bedeutung bei.

An dieser Stelle geht es nur um die Darstellung der Mechanismen
an sich. Ob und gegebenenfalls wann und inwiefern eine
Reaktion der (dargebotsabhéngigen) Regenerativkraftwerke

auf negative Preise im Strommengenmarkt als not-

wendig oder sinnvoll anzusehen ist, soll an dieser Stelle

nicht diskutiert oder bewertet werden. Hierzu wird auf

die Uberlegungen im Abschnitt 2.4.1 verwiesen.

Tabelle 1

Fixe EII"I'SDEISE- Glelter_l_d e. Fixe Strommengenpramie Indirekte Kapazitatspramie Direkte Kapazitatspramie
vergitung Marktpramie
Bezug Eingespeiste Eingespeiste Eingespeiste Eingespeiste Kapazitat
Strommenge Strommenge Strommenge Strommenge

"BEStIT".‘u,',.'g - ex post ex ante ex ante ex ante
der Prémie
Hohe der Differenz zum Erlés . . .
Primie - der Flotte fixer Betrag fixer Betrag fixer Betrag
Reaktion : Abregelung wenn Abregelung wenn Betrag Abregelupg wenn Betra.\g
auf negative Betrag der negativen . . der negativen Strompreise

. . . . . der negativen Strompreise i : . .
Preise im keine Reaktion Strompreise groRer . X ) grofRer ist als der abdiskon- sofortige Abregelung

X . grofRRer ist als die festge- - O
Strommen- ist als die erwartete “ tierte Wert der zukinftig er-
.. legte Pramie . o .

genmarkt Pramie l6sten Pramienzahlung
Oko-Institut
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Neben diesen stromwirtschaftlichen Optimierungsfragen
ergibt sich aus der Struktur der Pramienzahlungen gegebe-

nenfalls auch eine Neuverteilung des Strompreisrisikos:

- Alle Modelle mit (nach welchem Verfahren auch immer)
ex ante festgelegten Pramien verlagern das mit den Unsi-
cherheiten am Energy-only-Markt verbundene Einkom-
mensrisiko auf die Betreiber der Regenerativkraftwerke.

- Im Konzept der gleitenden Marktpramie wird dieses Ri-
siko fiir die Anlagenbetreiber durch den Ex-post-Aus-
gleich zwischen Festpreis und dem (Flotten-)Erlds aus
dem Strommengenmarkt weitgehend ausgeschlossen und

auf die Umlagezahler tiberwélzt.

Die unterschiedlichen Strukturvarianten der vorliegenden
Reformvorschlédge ergeben sich letztlich auf Basis der fol-

genden Grundannahmen:

- Die zentrale Ausgangsannahme fiir das Konzept der glei-
tenden Marktpramie ist, dass ein Ausschluss der Preis-
risiken aus dem Strommengenmarkt und damit eine
Fortsetzung der hohen Investitionssicherheit fiir Rege-
nerativkraftwerke als dominierende Prioritdten anzuse-
hen sind. Die vollstandige Ubernahme der Strompreisri-
siken durch die Umlagezahler sowie die eingeschrankte
Optimierung der Anlagen (mit Blick auf Investition und
Betrieb) im Strommarkt werden in Kauf genommen. Eine
weitere Grundannahme ist dabei die Vermutung, dass
sich aus dem Wettbewerb um die Strompreisprognose
keine Kostensenkungspotenziale erschlielen lassen.

- Die zentrale Ausgangsannahme der Fixpramienmodelle
auf Basis vom Zuschlagszahlungen auf die erzeugten (oder
eingespeisten) Strommengen ist, dass die Verlagerung des
Strompreisrisikos von den Umlagezahlern auf die Betrei-
ber von Regenerativkraftwerken sinnvoll, akzeptabel oder
erforderlich ist und auch der Wettbewerb um die bes-
ten Strompreisprognosen zu Kostensenkungen beitragen
kann. Die wegen der verzerrenden Wirkung der Strom-
mengenpramie eingeschrankte Anlagenoptimierung im
Strommarkt (vor allem mit Blick auf den Betrieb) wird als
weniger wichtig bewertet beziehungsweise in Kauf ge-

nommern.

- Die Grundannahme hinter den Fixprdmienmodellen auf
der Basis von (direkten oder indirekten) Kapazitatszah-
lungen besteht dartiber hinaus vor allem darin, dass Ver-
zerrungen der Preissignale des Energy-only-Marktes
nicht sinnvoll sind, dass durch Kapazitatszahlungen ein
Teil des Dargebotsrisikos fiir Windenergie- und Solar-
anlagen abgebaut wird und dadurch der Netto-Risikozu-
wachs fiir die Anlagenbetreiber begrenzt oder sogar kom-
pensiert werden kann. Dartiber hinaus wird in (einigen)
Kapazitatspramienmodellen die Moglichkeit gesehen,
tber die Gestaltung der Kapazitdtspramien deutlich stér-
kere Anreize fiir eine systemdienliche Anlagenauslegung
zu schaffen.

Neben diesen grundlegenden Strukturvarianten von Prami-
enmodellen sind folgende Ausgestaltungs- beziehungsweise
Parametrisierungsvarianten fiir die Spezifikation der Pra-

mienzahlung von besonderer Bedeutung (Abbildung 5):

- Erstens ist zwischen Modellen zu unterscheiden, die eine
mehr oder weniger ausgeprégte Differenzierung zwi-
schen verschiedenen Erzeugungstechnologien vorsehen
und solchen, die technologieneutrale Pramienzahlungen
vorsehen. Technologieneutrale Ansétze werden hierbei
ganz iberwiegend — wenn auch nicht ausschlieflich - im
Rahmen von Quotenmodellen verfolgt.

- Zweitens ist die Art und Weise der Festlegung der Pra-
mienzahlungen unterschiedlich geregelt. Einige Modelle
gehen von einer administrativen Festlegung der Prami-
enzahlungen beziehungsweise von Basistarifen aus (aus
denen sich bei der gleitenden Marktpramie nach Abzug
der Erlése aus dem Strommarkt die Pramie ergibt). Andere
Modelle sehen die Festlegung der Préamie oder des Basis-
tarifs Giber Ausschreibungen vor. Im Quotenmodell wird
die Hohe der Préamie in einem vom Strommengenmarkt
getrennten Markt auf der Grundlage einer staatlich vor-
gegebenen Nachfrageverpflichtung bei den Stromliefe-
ranten ermittelt.

- Drittens bildet die Fristigkeit der Pramienzahlung ein
wichtiges Unterscheidungsmerkmal. Die Mehrzahl der
Pramienmodelle basiert auf ldngerfristig zugesicherten
Pramienzahlungen, die aber zumindest im liberalisierten

Strommarkt nicht auf der Ebene der Lieferanten umge-
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Ubersicht zu den Parametrisierungsvarianten der aktuell diskutierten Reformvorschldge

Technologie-
differenzierung

Technologie-
differenzierung

langfristige
Zahlungen

langfristige
Zahlungen

administrative

administrative Preissetzung

Preissetzung mit Mengen-

komponente

klassisches EEG 2014
EEG-Modell (verpflichtende ¢
(Feste Einspeise- Direktver-
vergiitung) marktung
und GMP)
Oko-Institut

setzt werden kénnen und im Regelfall Giber einen zent-
ralen Nachfrager erfolgen. Im Unterschied dazu ergeben
sich in Quotenmodellen nur iiber kurze Zeitrdume kon-

trahierbare Pradmienzahlungen.®

Diesen unterschiedlichen Ausgestaltungsvarianten liegen
mit Bezug auf die Technologiedifferenzierung im Kern die

folgenden Bewertungen zugrunde:

- Der Ausgestaltung als technologieneutrales Modell liegt
die Einschétzung zugrunde, dass dadurch eine mafigeb-

liche Optimierung des Technologiemixes erzielt werden

8  Whéhrend dieser Zeithorizont bei den meis-
ten Prdmienmodellen transparent festgelegt ist, hangt
er bei Quotenmodellen von dem Zeithorizont ab, Giber
den die Nachfrager fiir Erzeugungszertifikate (also
die Stromlieferanten) Beschaffungsrisiken einge-
hen kénnen. Im liberalisierten Strommarkt beschrénkt
sich dieser Zeitraum auf maximal drei Jahre.

kurzfristige Zahlungen
(zentrale Nachfrage)

Fixpramienmodelle

zentrale Nachfrage

Abbildung 5

Technologiedifferenzierung

Technologieneutralitat

langfristige Zahlungen (zentrale Nachfrage)

kurzfristige Zahlungen
(dezentrale Nachfrage)

administrative Preissetzung

wettbewerbliche
Preissetzung (zentral)

wettbewerbliche
Preissetzung (dezentral)

Quotenmodelle

alle Varianten moglich « basieren auf dezentraler-
erfordern fir langfristig Lieferantennachfrage
kontrahierte Zahlungen « ermoglichen nur kurz-

laufende Zahlungen

kann, dessen 6konomische Vorteile die moglichen Nach-

teile tiberwiegen.

- Technologiedifferenzierte Ansétze ordnen die Vorteile

gezielter Regelungen fiir eine Technologiebandbreite als
gravierender ein als eventuelle Effizienzverluste. Dazu
gehoren die Vermeidung von zusétzlichen Produzenten-
renten bei Einheitspreissystemen (inframarginale Ver-
teilungseffekte), die Berticksichtigung unterschiedlicher
Integrations- und Folgekosten fiir verschiedene Tech-
nologieoptionen, die Planungssicherheit fir Netz- und
Speicherinfrastrukturen und regionale Verteilung, die
gezielte Berlicksichtigung technologischer Innovationen
und damit verbundener Lernkostenkurveneffekte etc. Sie
unterstellen also insgesamt kostengiinstigere Ausbau-
pfade durch intertemporale Optimierung.

Abbildung 6 zeigt exemplarisch an einem stilisierten Bei-
spiel die Problematik von Technologiekosten und inframar-

ginalen Verteilungseffekten bei technologiedifferenzierten
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und technologieneutralen Ansétzen. Beim technologie-
differenzierten Ansatz dieses Beispiels fiir drei Optionen
kommen alle drei Optionen zum Zuge. Die unterschiedlichen
Kosten werden tiber differenzierte Zahlungen berticksich-
tigt. Fiir den Fall des technologieneutralen Ansatzes ergibt
sich eine Einheitszahlung: Die deutliche Produzentenrente
tiir Technologie 3 fithrt zu einem stirkeren Ausbau dieser
Technologie, sodass die (teuerste) Option 1 nicht mehr ge-
nutzt werden muss. Zwar ergeben sich damit in der techno-
logieneutralen Variante niedrigere Technologiekosten, aus
Verbrauchersicht fallen die Gesamtkosten wegen der erheb-
lichen Produzentenrenten fir die Technologie 3 trotzdem
hoher aus.

Dieses - stark vereinfachte — Beispiel zeigt, dass eine tech-
nologieneutrale Ausgestaltung des Vergiitungssystems
moglicherweise zu geringeren Technologiekosten als in ei-
nem technologiedifferenzierten Modell fiihrt, der Gesamt-

kosteneffekt aus Verbrauchersicht unter Berticksichtigung

der Produzentenrenten bei den besonders preisgiinsti-

gen Technologien jedoch durchaus auch zugunsten einer
technologiedifferenzierten Ausgestaltung ausfallen kann.
Durch die Existenz moglicherweise unterschiedlicher In-
tegrationskosten, die in den jeweiligen Erzeugungskosten
nicht reflektiert werden, kénnen jedoch auch bei Einheits-
preismodellen nicht unerhebliche gesamtwirtschaftliche
Effizienzverluste und gegebenenfalls noch weiter erhéhte
Verbraucherkosten entstehen. In jedem Fall ist der Gesamt-
kosteneffekt fiir die Verbraucher von einer Vielzahl von
Parametern beziehungsweise Gegebenheiten abhéngig und
ist damit zumindest auf einer abstrakten Ebene keineswegs

richtungssicher bestimmbar.

Generell gilt jedoch, dass ein die Verbraucherkosten stei-
gernder Effekt durch Einheitspreise eher dann auftritt,
wenn die Kostenkurve des zur Zielerreichung nutzbaren
Angebots - unter den konkreten rdumlichen und zeitlichen

Restriktionen fiir die Potenzialerschlieffung - steil verlduft.

Spannungsfeld von Technologiekosten und inframarginalen Verteilungseffekten bei

technologiedifferenzierten und technologieneutralen Ansatzen

Abbildung 6

20
Gesamtkosten (aus Verbrauchersicht) Gesamtkosten (aus Verbrauchersicht)
Technologiekosten 8,5 Mrd. € Technologiekosten 6,5 Mrd. €
+ Produzentenrente - + Produzentenrente 2,5 Mrd. €
gesamt 8,5 Mrd. € gesamt 9,0 Mrd. €
15
Vergutung 1
=
E 10
S Einheits-
Mgt = vergUtung Produzenten-
rente
5
VergUtung 3
0
Technologiedifferenzierung Technologieneutralitat
Oko-Institut
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Kostenvorteile auf der Verbraucherseite durch Einheits-
bepreisung ergeben sich eher dann, wenn die Kostenkurve
des umsetzbaren Angebots durch einen eher flachen Verlauf

charakterisiert ist.

Die Festlegung der Prdmienzahlungen als zweite Dimension
der Parametrisierungsfragen ergibt sich vor allem im Kon-

text der folgenden Grundannahmen:

- Die Einfiihrung von Ausschreibungen oder Quotenver-
pflichtungen und einer so festgestellten Pradmienhche
(beziehungsweise des Basistarifs bei der Gleitenden
Marktpramie folgt vor allem aus drei unterschiedlichen
Préamissen, denen in den verschiedenen Vorschlagen eine
durchaus unterschiedliche Bedeutung zukommt. Erstens
wird angestrebt, Gber solche Ansétze das Mengengertist
fiir den Ausbau der regenerativen Stromerzeugung relativ
zielgenau zu regulieren. Aus dieser Perspektive betrachtet
steht die Beeinflussung des Ausbaupfades (bei technolo-
gieneutralen Ansétzen fiir die Gesamtmenge, bei techno-
logiedifferenzierten Ansétzen auch fiir den Technologie-
mix) im Vordergrund. Zweitens liegt einigen Vorschlédgen
fiir Ausschreibungs- beziehungsweise Quotenmodellen
die Erwartung zugrunde, dass durch die wettbewerbli-
che Ermittlung der Pramienhdhe Einsparungen bei den
Technologiekosten erzielt werden konnen, die groBer sind
als die Einpreisung zusétzlicher Risikokosten aufseiten
der Produzenten. Drittens liegt einigen diesbeziiglichen
Vorschldgen die einfache ordnungspolitische Setzung zu-
grunde, dass der Staat in einem liberalisierten Marktum-
feld keine Preise festzusetzen hat.

- Die (bis auf Weiteres) administrative Festlegung der Pré-
mienhohe beruht auf der Annahme, dass ein explizites
Mengenmanagement fiir den Ausbau der Erneuerbaren
Energien zumindest in der kommenden Entwicklungs-
phase nicht notwendig ist beziehungsweise zumindest
tUbergangsweise Uiber ergédnzende Regelungen (Anmel-
deverfahren, ,atmender Deckel” etc.) erreicht werden
kann. Dartiber hinaus liegt der administrativen Preisset-
zung die Annahme zugrunde, dass die tiber wettbewerb-
liche Preissetzungsverfahren (Ausschreibungen, Quo-
ten) erzielbaren Kostenvorteile eher gering sind. Dies gilt

insbesondere dann, wenn die Preissetzungsverfahren

aus Griinden der Technologie- oder anderer Differenzie-
rungen mit erheblicher Komplexitét und gegebenenfalls
erheblichen Differenzierungs- und Transaktionskosten

verbunden sind.

Mit Blick auf die Fristigkeit der Prdmienzahlungen ist eine
Vielzahl von Varianten denkbar. Letztlich ergeben sich die
Regelungsvorschlége in den bisher diskutierten Modellen

aus folgenden Grundannahmen:

- In Quotenmodellen ergibt sich die Frist, tiber die be-
stimmte Pramienzahlungen als gesicherter Zahlungs-
strom angesehen werden konnen, aus der zeitlichen
Perspektive, in der die Quotenverpflichteten ihrerseits
Risiken eingehen beziehungsweise absichern konnen. Im
liberalisierten Markt ergibt sich damit ein besicherbarer
Vorlauf von maximal drei Jahren. Fiir langere Zeitrdume
werden keine Zahlungsverpflichtungen eingegangen. Die
damit einhergehenden Risiken und Risiko- beziehungs-
weise Finanzierungskosten werden in diesen Modellen
als von untergeordneter Bedeutung eingeordnet. Darti-
ber hinaus wird hier davon ausgegangen, dass nur sehr
kurzfristige Zahlungsverpflichtungen eine hinreichend
dynamische Reaktion der Pramienzahlungen auf sich
verdndernde Rahmenbedingungen ermdglichen, die dann
zu einem verdnderten Einkommen aus dem Energy-only-
Markt fiihren.

- In allen anderen Pramienmodellen werden ldngerfristige
Pramienzahlungen als unabdingbar fiir die Begrenzung
der Risiko- und Finanzierungskosten angesehen. Die
damit einhergehende Inflexibilitdt mit Blick auf dyna-
mische Verdnderungen der Erlose aus dem Strommen-
genmarkt wird im Vergleich zu den Risikokosten kurz-

fristiger Zahlungen als nachgeordnet bewertet.

Letztlich ergibt sich die Praferenz fiir oder gegen bestimmte
Reformmodelle aus einer ganzen Reihe sehr unterschiedli-
cher Bewertungsfragen oder Grundannahmen. Interessant
ist dabei auch, dass keines der Modelle einem sehr strin-
genten und umfassenden Ansatz folgt, sondern letztlich alle
Modelle - wenn auch in unterschiedlichem MaRe — auch
den Charakter von Ubergangsmodellen haben. Besonders

deutlich wird dies, wenn versucht wird, die Ausgestal-
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tungsmerkmale im Spannungsfeld von Férderinstrumenta-

rium und Marktdesign einzuordnen:

- Modelle mit ex ante ermittelten Pramien tendieren eher
in Richtung eines Marktdesignansatzes als solche mit ex
post ermittelten Pramienzahlungen (gleitende Marktpra-
mie), die letztlich primér auf gesicherte Kostenerstattung
ausgerichtet sind und so eher Merkmale einer Forder-
strategie tragen.

- Erzeugungsorientierte Modelle verbleiben tendenziell in
der Systematik von Fordermodellen. Mit der Stromerzeu-
gung wird ein Produkt mit einer zusétzlichen Pramien-
zahlung versehen, fiir das auf dem Strommengenmarkt
bereits ein Einkommen erzielt wird. Dabei beeinflusst die
Pramienzahlung gleichzeitig die Preisbildung im Energy-
only-Markt. Kapazitdtsbasierte Modelle tendieren dage-
gen eher in Richtung von Marktdesignregelungen, da hier
fir ein eigenes Produkt (regenerative Erzeugungskapazi-
tét) ein Einkommensstrom erzielt wird, der eine Optimie-
rungsfunktion im Gesamtsystem tibernimmt. Gleichzeitig
wird die Preisbildung im Strommengenmarkt nicht oder
nur wenig beeinflusst.

- Technologieneutrale Parametrisierungen haben ein star-
kes Marktdesignelement. Im Umkehrschluss bedeutet
dies aber nicht, dass technologiedifferenzierte Parame-
trisierungen von Pramienmodellen in jedem Fall zu for-
derorientierten Ansétzen fithren miissen. Soweit Tech-
nologiedifferenzierungen funktionale oder rdumliche
Differenzierungen widerspiegeln (wie dies beispielsweise
auch in den segmentierten Systemdienstleistungsméark-
ten der Fall ist) oder auf diesem Wege Integrationskosten
(direkt oder indirekt) eingepreist werden, kdnnen techno-
logiedifferenzierte Ansétze auch einem Marktdesignan-
satz zugerechnet werden. Erst wenn aus anderen Zielen
abgeleitete Technologiedifferenzierungen dominieren,
waren diese klar dem Bereich der Forderinstrumentarien
zuzurechnen.

- Administrierte Pramienzahlungen gehoren klar eher in
den Bereich von Forderstrategien als in den des Markt-
designs. Im Wettbewerb festgestellte Pramienzahlungen
gehoren dagegen klar zu den Elementen eines Marktde-
signs. Dabei ist jedoch unerheblich, ob die Nachfrage ohne

weitere Verpflichtungen entsteht (freiwillige Griinstrom-

maérkte), durch die Verpflichtung bestimmter Marktak-
teure zur Nachfrage entsteht (Quotenmodelle) oder aber
durch eine zentral definierte Nachfrage induziert wird

(Ausschreibungsmodelle).

- Keine klare Zuordnung hinsichtlich Férdermodell- oder
Marktdesign-Ausrichtung lasst sich (auf der abstrakten
Ebene) mit Blick auf die unterschiedlichen Fristigkei-
ten der Pramienzahlungen treffen. Sowohl kurz- als auch
langlaufende Zahlungen sind mit dem Marktdesignkon-

zept kompatibel; Gleiches gilt fir Forderstrategien.

Diese Ubersicht macht deutlich, dass es bei der Ausgestal-
tung des EEG-Reformmodells um eine ganze Reihe sehr
unterschiedlicher Abwégungsfragen geht. Einige der in

den vorstehenden Uberlegungen angerissenen Sachver-
halte werden in den nachfolgenden Kapiteln einer néheren,
teilweise auch quantitativen Analyse unterzogen, um die
notwendigen Abwégungsentscheidungen zur Ausgestaltung
des EEG-Reformmodells zu fundieren. Einige Fragen miis-
sen jedoch auf einer eher grundsétzlichen Ebene behandelt
werden. Angesichts der komplexen Zusammenhénge bezie-
hungsweise Chancen- und Risikoeinschétzungen handelt es

sich dabei letztlich um originér politische Entscheidungen:

- 1. Kann und soll das EEG in Richtung eines umfassende-
ren Strommarktdesigns weiter entwickelt werden oder
sollin der Grundtendenz die Ausrichtung als Forder-
instrument beibehalten werden, das gegebenenfalls
zu einem spéteren Zeitpunkt entweder iiberfliissig
werden kann oder in ein grundsétzlich neues Regulie-
rungsmodell fiir das Stromsystem fihrt?

- 2. Wenn die EEG-Reform primér auf eine Forderstrate-
gie ausgerichtet werden soll: Welche Férderungen sind
fir welchen Zeitraum sinnvoll und notwendig? Welche
Kosten kénnen und sollen hingenommen werden, und
wie kann gegebenenfalls ein neues Regulierungsmodell
durchgesetzt werden?

- 3. Wenn die EEG-Reform eher einer Ausrichtung auf das
zukiinftige Marktdesign dienen soll: In welcher Rei-
henfolge beziehungsweise in welcher Kombination
koénnen und sollen die verschiedenen Struktur- und
Parametrisierungselemente in Richtung eines langer-

fristigen Marktdesigns orientiert werden?
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Aus einer Gesamtsichtung der oben beschriebenen Annah-
men beziehungsweise Grundiiberzeugungen fiir die unter-
schiedlichen Gestaltungselemente einer grof3eren Refor-
metappe ergibt sich weiterhin die Erkenntnis, dass diese
wahrscheinlich nur zum Teil auf einer grundsétzlichen
Ebene strittig sind und unterschiedliche Bewertungen eher
im Kontext bestimmter Entwicklungsetappen zustande
kommen. Damit stellt sich zumindest fiir einige Ausgestal-
tungsfragen eher die Frage nach der Reihenfolge und dem

richtigen Zeitpunkt:

- Sind strukturelle Umgestaltungen der Einkommens-
strome der Umstellung auf wettbewerbliche Preisfin-
dungsverfahren vor- oder nachgeordnet?

- Ab wann und in welchem Rahmen ist der Ubergang zu
weniger Technologiedifferenzierung beziehungsweise zur
Technologieneutralitit geboten oder sinnvoll?

- Wann wird eine strikte Mengenplanung sinnvoll und

notwendig?

Vor dem Hintergrund der in den vorstehenden Uberle-
gungen identifizierten Herausforderungen erscheint es als
sinnvoll, den Analysen fiir die néchste groflere Entwick-
lungsstufe des Flankierungsmodells fiir die regenerative
Stromerzeugung zunéchst die folgenden Ausgangshypothe-

sen zugrunde zu legen:

- MaRgabe fiir die Reform beziehungsweise Weiterent-
wicklung des EEG sind die langfristigen Ausbauziele fir
die Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Energien.

- Das EEG wird in Richtung einer Komponente eines um-
fassenden (neuen) Marktdesigns weiter entwickelt wer-
den miissen, da die Wahrscheinlichkeit gering ist, dass
die Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Energien
im heutigen Marktdesign ausreichendes Einkommen
erzielen kann (und damit eine fiir eine Ubergangsphase
angelegte Forderung tiberfliissig wiirde) oder dass eine
Neuausrichtung des Regulierungssystems fiir den Strom-
sektor (zurlick) auf das Kostenerstattungsprinzip win-
schenswert oder politisch méglich wére.

- Die sinnvolle Rang- und Reihenfolge der verschiedenen
Gestaltungs- und Reformelemente kann oft auf abstrakter

Ebene nicht hinreichend belastbar abgeleitet werden. Die

unausweichlichen Abwagungstberlegungen bediirfen an
wesentlichen Stellen weitergehender Spezifikationen, die
transparent und dem (politischen) Entscheidungsprozess
zugénglich gemacht werden miissen. Gleichwohl miissen
politische (Vor-)Festlegungen wie der Ubergang zur Aus-

schreibung von Pramien ab 2017 berticksichtigt werden.

Gerade fir die Einordnung der verschiedenen Reform-
schritte ist es angesichts der teilweise komplexen Zu-
sammenhénge und Interaktionen schlieflich sinnvoll und
notwendig, die Sequenz der verschiedenen Umgestaltungs-
schritte auch mit Blick auf die Erzielung von Lernerfah-
rungen beziehungsweise die Méglichkeiten zu gestalten,
Lernerfahrungen produktiv und gegebenenfalls schrittweise
in die weitere Ausgestaltung des Reformprozesses einflie-
Ren zu lassen. Die ndchsten Stufen fiir die Weiterentwick-
lung des Flankierungssystems fiir die regenerative Strom-
erzeugung sollten also auch mit Blick auf eine langfristig in
ihren Grundziigen berechenbare Reformperspektive, auf
eine moglichst evidenzbasierten Abfolge der anstehenden
Schritte fiir strukturelle Reformen sowie auf eine klare De-
finition der in den néchsten Schritten erzielbaren und zu

erzielenden Lernerfahrungen ausgestaltet werden.

2.4 Spezifische Aspekte einer Weiterentwick-
lung des EEG

2.4.1 Zunehmende Flexibilitatsnachfrage und System-
dienlichkeit als neue energiewirtschaftliche Her-
ausforderungen

Sofern die mit dem EEG eingegangenen Verpflichtungen

fiir Bestandsanlagen erfiillt werden sollen, wird das Erzeu-

gungssystem noch iber einen ldngeren Zeitraum durch die
mit den jeweiligen Varianten des EEG verankerten Anreiz-
mechanismen gepragt. Bei Zahlungszusagen tiber einen

Zeitraum von 20 Jahren werden die aus dem bisherigen EEG

resultierenden Einsatzkalkiile fiir die Bestandskraftwerke

die Flotte der Regenerativkraftwerke noch fiir mindestens
eine Dekade deutlich pragen. Dagegen werden die in wei-

teren Reformen des EEG enthaltenen Anreiz- und Reakti-
onsmechanismen fiir das Stromversorgungssystem erst in
zehn Jahren oder spéter massiv an Bedeutung gewinnen.

Dies ist der Zeitraum, in dem die in den néchsten Jahren er-
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richteten Regenerativkraftwerke und die fiir diese Anlagen
verankerten Anreizmechanismen das System malgeblich
pragen werden. Die Konsequenz besteht darin, dass auch
der Zeithorizont weiterer Reformen des EEG eine wichtige
Rolle spielt. Je weiter der Ausbau der Erneuerbaren Ener-
gien voranschreitet, um so problematischer werden zumin-
dest einige der mit dem heutigen Fordersystem gesetzten
Betriebs- und Investitionsanreize (siehe unten) und miis-
sen moglicherweise zuklinftig mit gegenldufigen Anreizen
kompensiert werden. Dadurch konnen zusatzliche Kosten
entstehen.

Vor diesem Hintergrund ist es sinnvoll, die mittel- und
langfristigen Herausforderungen fir das Stromversor-
gungssystem iber eine Szenarienanalyse einzugrenzen.
Tabelle 2 zeigt eine Reihe von Systemmerkmalen zweier
Szenarien, die die Bandbreite mdglicher Entwicklungen des
deutschen Stromsystems illustrieren und die fiir die quan-
titativen Analysen des EEG-Reformmodells zugrunde gelegt
wurden. Die detaillierten Annahmen und Ergebnisse dieser
beiden Szenarien werden im Kapitel 4 ausfithrlich beschrie-
ben. An dieser Stelle sollen die folgenden zentralen Aspekte
im fiir die Weiterentwicklung des EEG besonders wichtigen
Zeitraum bis 2035 hervorgehoben werden (Tabelle 2)°:

- Bis 2035 wird die installierte Leistung aller Stromerzeu-
gungsanlagen den Spitzenlastbedarf (zundchst ohne wei-
tere Flexibilisierungsmalinahmen) wahrscheinlich um
den Faktor 2,5 bis 3,9 tibertreffen.

- Die gesamte installierte Leistung der dargebotsabhéangi-
gen Stromerzeugung (Wind- und Solarenergie) allein wird
den Spitzenlastbedarf im Jahr 2035 um den Faktor 1,6 bis
2,7 ibersteigen. Selbst bei den erwartbaren Gleichzeitig-
keitsfaktoren (circa 50 Prozent) Gberschreitet die effek-
tive Lastdeckung der Windenergie- und Solarflotte ab

9  Die beiden Szenarien bilden die Bandbreite der Erlose im
Energy-only-Markt ab. Im Unteren (Erlds-)Szenario werden
die Einflussfaktoren abgebildet, die zu niedrigen Erlésen fith-
ren, also niedrige Brennstoff- und CO,-Preise sowie ein star-
ker Ausbau der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien.
Im Oberen (Erlés-)Szenario werden sehr hohe Brennstoff-
und CO,-Preise mit einem geddmpften Ausbau der rege-
nerativen Stromerzeugung kombiniert (vgl. Kapitel 4).

2015 den Mindestlastbedarf, erreicht ab spatestens 2025
etwa 70 Prozent des Spitzenlastbedarfs und wird diesen
im Oberen (Erlds-)Szenario bis 2045 knapp erreichen, im
Unteren (Erlds-)Szenario aber bereits ab 2035 sehr deut-
lich tiberschreiten.

- Ein solcher Zubau fiihrt ab der néchsten Dekade zu einer
massiven Zunahme der Stunden, in denen die dargebots-
abhéngigen regenerativen Erzeugungsoptionen ein Ein-
speisungsniveau erreichen, mit dem die gesamte Nach-
frage gedeckt werden kann und der GroRhandelspreis auf
null oder sogar in den negativen Bereich f&llt. Je nach Am-
bitionsniveau fiir die regenerative Stromerzeugung ware
das im Bereich von mehreren Hundert bis deutlich tiber
1.500 Stunden im Jahr 2025 (und danach mit klar stei-
gender Tendenz) der Fall.

- Insgesamt ergeben sich in der Perspektive 2025/35
Uberschiisse aus Erneuerbaren Energien in Héhe von
20 bis 80 Gigawatt beziehungsweise von bis zu zehn
Prozent der gesamten Stromnachfrage. Der damit ent-
stehende Flexibilisierungsbedarf10 muss durch zuséatz-
liche Letztverbrauchsnachfrage, Speicher, Export oder
durch Abregelung von regenerativen Erzeugungsanlagen
beziehungsweise durch eine effiziente Mischung dieser
Optionen abgedeckt werden.

- Im System werden fir die Perspektive 2025/35 etwa
30 Gigawatt reine Back-up-Kraftwerke vorgehalten wer-
den missen, also Kraftwerke, die nur extrem selten und
vor allem zu Zeiten geringen Wind- und Sonnendargebots
zum Einsatz kommen.

Die Ubersicht zeigt auch, dass sich die genannten Trends
fir die Perspektive 2045 noch deutlich verstarken werden.
Da die das System dann pragenden Anlagen erst ab 2025
errichtet werden mussen, wird die hier vorgeschlagene Re-
form des EEG fiir diese Anlagen allerdings wahrscheinlich

weniger relevant sein.

10 Der Flexibilisierungsbedarf entspricht dabei dem jéhrlichen
Maximum (leistungsbezogener Flexibilisierungsbedarf) bezie-
hungsweise der Summe (arbeitsbezogener Flexibilisierungsbedarf)
des in der Modellrechnung nicht inldndisch nutzbaren Stroms
aus Anlagen auf Basis fluktuierender Erneuerbarer Energien.
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Sowohl die Entwicklung der Spitzeneinspeiseleistung (vor
allem bei der dargebotsabhédngigen Wind- und Solarstrom-
erzeugung) als auch die Flexibilisierung der einlastbaren re-
generativen Stromerzeugungsoptionen (vor allem Biomasse
und Wasserkraft) erweisen sich damit als kritische Faktoren
fir die Entwicklung des zukinftigen Stromsystems. Dies
gilt insbesondere unter Beriicksichtigung der Tatsache, dass
die Flexibilisierung der Nachfrage beim Letztverbrauch, die
Stromspeicherung, die Erschliefung anderer Einsatzberei-
che (Power-to-Heat, Power-to-Chemicals, Power-to-Gas)
sowie gegebenenfalls auch die Abregelung von Erzeugungs-

anlagen mit (teilweise erheblichen) Kosten verbunden ist.

Eine einfache Orientierungsrechnung verdeutlicht die Un-

tergrenze dieser KostengrofRenordnung. Werden fiir die

Strukturmerkmale zweier Varianten fir die zukinftige Entwicklung des deutschen Stromsystems

Mindestkosten der notwendigen Flexibilitdtsoptionen — und
damit sehr optimistisch - die Investitionskosten fiir typi-
sche Power-to-Heat-Installationen (200 Euro pro Kilowatt)
angesetzt, so ergeben sich fiir das ambitionierte Ausbaus-
zenario bei einem Flexibilitdtsbedarf von circa 60 Gigawatt
(2025) bis 80 Gigawatt (2035) und einer installierten Leis-
tung dargebotsabhéngiger Regenerativkraftwerke von circa
170 Gigawatt (2025) bis 225 Gigawatt (2035) fiir die neu er-
richteten Wind- und Solarenergieanlagen zusétzliche Fle-

xibilitdtskosten in der GréRenordnung von zehn Prozent*:

11 Diese stark vereinfachte Orientierungsrechnung soll nur die
GroRenordnungen der Flexibilisierungskosten verdeutli-
chen. Wenn in erheblichen GréRenordnungen Anlagen abge-
regelt wiirden (bei einer Abregelung von etwa einem Prozent
der Strommenge waren dies immerhin etwa 30 Gigawatt),

Tabelle 2

564,7

GW 84,9 84,1 84,9 80,8 84,9 82,3 84,9 85,5
GW 40,9 40,5 40,9 38,9 40,9 39,6 40,9 4
GW 370,9 340,6 604,7 2221,1 1.027,2 3.356,9 1181,3 4.51,0
GW 34,7 40,1 46,8 70,0 58,9 86,7 71,0 103,4
GW 34 34 9,8 171 16,6 29,0 235 40,9
GW 475 50,0 58,6 80,0 61,6 110,0 64,6 140,0
GW 6,5 6,5 78 7.8 8,5 8,5 8,7 87
GW 4,4 4,4 4,8 4,8 5,0 5,0 52 52
GW 92,3 92,3 53,4 681 41,7 41,7 375 375
GW 12,1 12,1 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

6,8

Berechnungen des Oko-Instituts
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- Bei einem Bruttozubau fir Wind- und Solarenergiean-
lagen von etwa 80 Gigawatt bis 2025 und einer Band-
breite der spezifischen Investitionskosten von 1.000 bis
1.500 Euro pro Kilowatt resultieren aus einem Flexibili-
sierungsbedarf von 60 Gigawatt mit durchschnittlichen
spezifischen Kosten von 200 Euro pro Kilowatt Flexibili-
sierungskosten von 10 bis 15 Prozent.

- Bei einem Bruttozubau fir Wind- und Solarenergiean-
lagen von etwa 250 Gigawatt bis 2035 und einer Band-
breite der spezifischen Investitionskosten von 700 bis
1.200 Euro pro Kilowatt ergeben sich aus einem Flexibi-
lisierungsbedarf von 80 Gigawatt mit durchschnittlichen
spezifischen Kosten von 200 Euro pro Kilowatt Flexibili-

sierungskosten von finf bis neun Prozent.

Mehrkosten fiir Auslegungs- oder Betriebsvarianten, die
den Flexibilitdtsbedarf um zehn Prozent senken, wéren da-
mit aus der Systemkostensicht kostenneutral. Da fiir hohe
Anteile dargebotsabhédngiger Erzeugungsoptionen durch-
aus auch (signifikant) hohere Flexibilitdtskosten entstehen
koénnen, ist der genannte Wert von zehn Prozent mit hoher
Wahrscheinlichkeit als konservativ ermittelte Untergrenze

anzunehmen.

Vor diesem Hintergrund werden damit beispielsweise Fra-
gen zur Einordnung von negativen Strompreisen oder zur
Verzerrungen hinsichtlich des optimierten Anlageneinsat-
zes zwischen dem Energy-only-Markt und den Regelener-
giemérkten behandelt werden miissen, die sich aus der Ver-
ankerung entsprechender Anreizsysteme (vgl. Abschnitt 5.4
und Tabelle 2) ergeben. Eine Beschrankung dieser Diskus-
sionen auf die heutige Situation (signifikanter Bestand an

inflexiblen Grundlastkraftwerken) wird den in den nichsten

so wirden die Flexibilisierungskosten einerseits entspre-
chend sinken. Andererseits bilden die Investitionskosten
fir (groRere) Power-to-Heat-Anlagen wohl die unte-

re Grenze der Flexibilisierungskosten. Wenn die genann-
ten Flexibilisierungsbedarfe das technisch-wirtschaftliche
Potenzial von Power-to-Heat-Anlagen (Béttger et al. 2014)
deutlich tiberschreiten, ergeben sich entsprechend héhe-

re Kosten. In der Gesamtwiirdigung dieser gegenldufigen
Trends und fir den hier relevanten Kontext sind die hier ab-
geschétzten GroRenordnungen damit hinreichend robust.

zwei Dekaden entstehenden Herausforderungen beim Um-

bau der Stromsystems nicht gerecht.

Der insgesamt massiv erhohte Flexibilitdtsbedarf muss so-
wohl im Kontext des konventionellen Segments des Strom-
systems (konventionelle Kraftwerke, Nachfrageflexibili-
sierung, Speicher, Infrastrukturen) als auch beziiglich des
regenerativen Segments reflektiert werden. Fir das kon-
ventionelle Segment markiert zum Beispiel das Konzept der
Capability Markets (Gottstein/Skillings 2012) zukunftsori-
entierte Entwicklungslinien, die zumindest als Baustein
Eingang in aktuelle Vorschlége zur Veranderung des Strom-
marktdesigns gefunden haben (Oko-Institut et al. 2012). Da-
mit steht im konventionellen Bereich nicht mehr die (undif-
ferenzierte) Erzeugungskapazitét, sondern die Bereitstellung
flexibler Kapazitdten im Vordergrund. Dieses Thema bleibt
jedoch nicht auf das konventionelle Segment beschrankt,
insbesondere mit Blick auf den im Stromsystem entstehen-
den Bedarf an Flexibilitdt. Beim Ausbau der erneuerbaren
Erzeugungsanlagen wird auch die Frage eine zunehmende
Rolle spielen, welche Auswirkungen die Ausbaustrategien
und die dominierenden Anlagenauslegungen auf den ent-
stehenden Flexibilitdtsbedarf des Gesamtsystems haben.

Im Folgenden soll mit Blick auf zwei iiber das derzeitige EEG
verankerte Anreizmechanismen exemplarisch verdeutlicht
werden, wo im Bereich der erneuerbaren Stromerzeugung

besondere Herausforderungen entstehen.

Abbildung 7 zeigt die stindlichen Einspeisungen von
Biomassekraftwerken im Ubertragungsnetzbereich von
50Hertz Transmission GmbH sowie die Einspeisungen der
Braunkohlekraftwerke in Deutschland fiir das Jahr 2010 (der
unterschiedliche Bezugsraum ist allein der Datenverfiighar-
keit geschuldet).

- Eswird deutlich, dass die Gber das EEG erzeugten Ein-
kommensstrome bei Biomasseanlagen eine moglichst
hohe Jahresauslastung anreizen. Die Einspeisung der
Biomasseanlagen im hier gezeigten Netzgebiet schwankt
in einem relativ engen Band von 700 bis 850 Megawatt,
also um plus/minus zehn Prozent. Letztlich ergeben sich
uber die Anreizmechanismen des heutigen EEG fir die
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Stromerzeugung aus Biomasse eine regulativ determi- riger Preise ihre Einspeiseleistung. Fiir Biomassekraftwerke
nierte Grundlastauslegung und ein regulativ determinier-  entstehen durch den festen Erlds fir jegliche Stromerzeu-
ter Grundlastbetrieb. gung keinerlei Anreize fiir einen systemoptimierten Betrieb.
- Im illustrativen Vergleich mit der Braunkohlenstrom- Die Anreizstruktur des EEG in seiner aktuellen Form hat

erzeugung als traditionelle Grundlastoption (in einer dabei nicht nur Einfluss auf kurzfristige Betriebsentschei-
vergleichbaren Skalierung) zeigt sich, dass heute Braun- dungen, sondern fihrt auch dazu, dass Biomasseanlagen fiir
kohlekraftwerke deutlich flexibler betrieben werden als den Grundlastbetrieb ausgelegt werden. Daher wird fiir Be-
Biomasseanlagen. Die Bandbreite der Einspeisung liegt standsanlagen eine mittelfristige Uberfiihrung in ein sys-

hier (deutschlandweit) bei plus/minus 30 Prozentund da-  temdienliches Betriebsregime nur schwer umzusetzen sein.

mit deutlich hoher als die nur mit vergleichsweise gerin-

ger Leistungsbandbreite einspeisenden Biomasseanlagen.  Abbildung 8 zeigt, dass auch bei Windkraftanlagen die
durch das EEG gesetzten Anreize Einfluss auf die Anlagen-

Dies ist wenig tiberraschend, werden doch Braunkohle- auslegung nehmen. Fiir die in den Jahreskohorten seit 1990
kraftwerke entsprechend der Preissignale aus dem Grof3- in Betrieb genommenen Windkraftanlagen sind mittlere
handelsmarkt betrieben. Sie reduzieren also zu Zeiten nied-  Nennleistung, Nabenhdhe und Rotordurchmesser deutlich

Stundliche Einspeisung der Biomassekraftwerke im Netzgebiet von 50Hertz Transmission

sowie der deutschen Braunkohlenkraftwerke, 2010 Abbildung 7
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angestiegen. Die spezifische, auf die Rotorfldche bezogene
Nennleistung ist jedoch konstant geblieben. Damit werden
weiterhin und ganz iberwiegend Anlagen mit Erzeugungs-
beziehungsweise Einspeisungsprofilen ins System gebracht,
die auf groRe Erzeugungsanteile in Starkwindsituationen
abzielen und damit ihre Produktion in Zeitrdumen realisie-
ren, in denen heute schon wenig werthaltiger Strom erzeugt
wird und zukiinftig signifikante Uberschusssituationen

entstehen konnen (vgl. Kapitel 4).

Diese Anlagenauslegung mit vergleichsweise hohen Spit-
zeneinspeisungen ist damit Gber einen vergleichsweise
langen Zeitraum strukturell unverdndert geblieben, obwohl
Anlagenauslegungen existieren, mit denen dieses Verhéltnis
deutlich giinstiger, das heil3t in Richtung geringerer Spit-

zeneinspeisung gestaltet werden kann (IWES 2013b, vgl.
auch Abschnitt 5.2.1).

Mit Blick auf die aus dem derzeitigen EEG resultieren-

den Anreizmechanismen, das heiflt die Maximierung der
Stromerzeugung ohne Berticksichtigung des Einspeise-
profils, ist dies letztlich auch nicht anders zu erwarten. Die
Strommarktmodellierung in Kapitel 4 zeigt, dass die Strom-
erzeugung von systemdienlich ausgelegten Windkraftan-
lagen eine um 10 bis 20 Prozent héhere Wertigkeit besitzt
als die Stromerzeugung von Standardanlagen (vgl. Abschnitt
5.3.3). Mit der Einfithrung der verpflichtenden Direktver-
marktung werden die Anlagenbetreiber diesem Strompreis-
signal prinzipiell ausgesetzt. Damit entsteht zwar einerseits

ein Anreiz fir eine systemdienlichere Anlagenauslegung,

Entwicklung wichtiger Indikatoren fir die Auslegung von Windkraftanlagen in Deutschland, 1990 bis 2013 Abbildung 8
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andererseits ergibt sich bei niedrigen Strompreisen das
Problem, dass Anlagenbetreiber nur einen kleinen Anteil der
Erlose vom Strommengenmarkt beziehen. Im Rahmen eines
der im Kapitel 4 untersuchten Strompreisszenarios erhalten
Windkraft- und Photovoltaikanlagen ihre Erlgse nur zu 25
Prozent aus dem Strommengenmarkt, aber zu 75 Prozent aus
den Marktpramienzahlungen. Da sich die Marktpramien-
zahlungen immer auf Produktionsmengen beziehen, reizen
sie eine systemdienliche Anlagenauslegung nicht an (vgl.
auch Abschnitt 6.2.2).

Eine dhnliche Situation ergibt sich auch mit Blick auf die
Auslegung beziehungsweise Installation von Photovolta-
ikanlagen. Detaillierte Analysen zum Vergleich von Ost-/
West- und Stidauslegungen und einer rdumlich gleichma-
Rigeren Verteilung der Photovoltaikinstallationen (ISE 2014)
zeigen einen deutlichen Riickgang des Flexibilitdtsbedarfs
und vor allem der Lastwechselgradienten — im Wesentli-
chen als Effekt eines gréoReren Anteils von nach Ost/West
ausgerichteten Photovoltaikanlagen. Allein die Reduktion
des Flexibilitdtsbedarfs wiirde hier auf Grundlage des oben
genannten Benchmark-Wertes von 200 Euro pro Kilowatt
eine Erhohung der Erzeugungskosten um etwa fiinf Pro-
zent rechtfertigen. Wenn die entsprechenden Effekte far
die Flexibilitdtsoptionen im Bereich der massiv reduzierten
Lastwechselgradienten ebenfalls berticksichtigt wiirden, er-

giben sich entsprechend hohere Werte.

Zusétzliche Anreize fiir andere Anlagenauslegungen erge-
ben sich im aktuellen regulativen Rahmen nur im Kontext
von Netzrestriktionen, also eher in kleineren raumlichen
Zusammenhangen. Die mittel- und ldngerfristigen Effekte
tiir das Gesamtsystem werden seitens der Anlagenbetreiber
derzeit nicht berticksichtigt.

Wie auch immer die Situation zum derzeitigen, immer noch
durch einen vergleichsweise hohen Anteil fossiler Stromer-
zeugung charakterisierten, Entwicklungsstand des Strom-
systems bewertet wird: Fiir ein Entwicklungsstadium des
Stromsystems mit hohen Anteilen Erneuerbarer Energien
ist die Fortfiihrung solcher Anreizmechanismen nicht sinn-
voll. Mal3geblich an Relevanz gewinnen wird diese Heraus-

forderung spétestens zu dem Zeitpunkt, an dem die Erneu-

erbaren Energien Giber signifikante Zeitrdume die gesamte
Stromnachfrage abdecken kénnen. Das wird im Verlauf der
néchsten Dekade der Fall sein.

Um die Gesamtkosten des Systems zu minimieren, sollte ein
reformiertes EEG Anreize gezielt so setzen, dass die Sys-
temflexibilitdt auch im erneuerbaren Segment des Strom-

systems deutlich erhoht wird:

- Der Flexibilitdtsbedarf sollte nach unten optimiert wer-
den. Mit Blick auf das erneuerbare Segment bedeutet dies
insbesondere, dass Einspeisespitzen von Windkraft- und
Photovoltaikanlagen begrenzt werden. Hierflir miissen
entsprechende Anreize fiir Anlagenauslegung und Anla-
genbetrieb gesetzt werden.

- Das Flexibilitdtsangebot sollte nach oben optimiert wer-
den. Dies bedeutet fiir die einlastbaren Regenerativkraft-
werke (vor allem Biomasse, aber auch fiir Wasserkraft),
dass die Auslegungsleistungen erhéht und der Anlagen-
betrieb starker auf die Knappheitssignale des Strommen-

genmarkts ausgerichtet werden muss.

Die so verstandene systemdienliche Auslegung und der so
verstandene systemdienliche Betrieb bilden damit fiir die
gesamte Bandbreite der regenerativen Stromerzeugung so-
wie fiir das zukiinftige Marktdesign und seine Anreizstruk-

turen eine neue und wichtige Herausforderung.

2.4.2 Risikoaspekte einer Weiterentwicklung des EEG
Die Fragen von Risikostrukturen, Risikohchen und Risi-
kotragung sowie deren Folgen fiir zum Beispiel Finanzie-
rungskosten oder Akteursstrukturen spielen eine zentrale
Rolle fiir die im Kontext einer EEG-Reform beziehungs-
weise der breiteren Anpassung des Strommarktdesigns
unausweichlichen Abwégungsprozesse. Gerade im Kontext
dieser Abwagungsprozesse ist es jedoch von erheblicher
Bedeutung, diese Diskussion erstens in einem umfassenden
Rahmen zu fithren und die Gesamtheit der Risiken in den
Blick zu nehmen. Zweitens muss berticksichtigt werden,
dass einige Sachverhalte im Bereich der Risikofragen auf
allein qualitativer Ebene nicht addquat behandelt werden
konnen. Letztlich wird es oft auch darum gehen miissen, in

welcher Gréfienordnung sich (zusétzliche) Risiken ergeben,
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welche Signifikanz also Verdnderungen bei Risikostruk-
turen etc. zukommt. Drittens kann und sollte gerade bei
grofleren Anteilen Erneuerbarer Energien die Risikover-
teilung zwischen den Segmenten der erneuerbaren Erzeu-
gungsoptionen und der unverzichtbaren Flexibilitatsopti-
onen (also des heutigen konventionellen Segments und der
zukiinftig an Bedeutung gewinnenden Nachfrageflexibili-
tdt beziehungsweise der verschiedenen Speicheroptionen)
nicht ausgeblendet werden, gerade wenn eine mehr oder
weniger hermetische Abschottung dieser beiden Segmente
nicht sinnvoll und auch politisch beziehungsweise recht-
lich zumindest in der mittleren bis langen Frist nicht langer

moglich ist.

Auf der qualitativen Ebene ist es zunéchst sinnvoll, ver-
schiedene Risikodimensionen zu unterscheiden. Tabelle 3
gibt eine Ubersicht dariiber, welche Optionen des Stromsys-

tems von den verschiedenen Risiken betroffen sind.

- 1. Sowohl fiir die erneuerbaren Erzeugungsanlagen als
auch die Flexibilitatsoptionen ist eine Reihe mak-
rodkonomischer Risiken zu berticksichtigen. Einige
dieser Risiken sind fiir beide Segmente vergleichbar
(Entwicklung der Geldentwertung oder der Leitzin-
sen und damit der Finanzierungskosten etc.), andere
(Wechselkursentwicklung, Konjunkturlage) betreffen
vor allem Kraftwerke, die mit importierten Brennstof-
fen oder ohne Abnahmegarantie im freien Wettbewerb
betrieben werden. Das sind in erster Linie die Konven-
tionellen.

- 2. Regulatorische Risiken existieren ebenfalls fiir alle
Elemente des Stromsystems, wobei die Vielfalt dieser
Risiken sehr grof} ist und die Risikorezeption in diesem
Bereich gerade in Bezug auf Regenerativkraftwerke in
jingster Zeit (,Strompreisbremse’, Planungsregularien
etc.) zugenommen hat.

- 3. Technische Risiken verbleiben ebenfalls fir alle Berei-
che, wobei diese Risiken erfahrungsgeméal} mit zu-
nehmender Marktdurchdringung abnehmen. Héhere
Risiken ergeben sich damit gerade fiir neuere Flexibili-
tdtsoptionen (Nachfrageflexibilitat, Speicher etc.) wah-

rend ihrer Kommerzialisierung.

- 4. Brennstoffpreisrisiken ergeben sich im Wesentlichen
fir die auf Basis von Biomasse oder fossilen Brenn-
stoffen betriebenen Kraftwerke, wobei die Brenn-
stoffrisiken im Bereich fossiler Kraftwerke derzeit
signifikanter sein diirften. Letztlich ermdglichen die
langfristigen Stromabnahmegarantien fiir die Anla-
genbetreiber im Rahmen des EEG auch langfristige Ab-
sicherungsmechanismen gegen Preisschwankungen
auf den Biomassemarkten.

- 5. Dargebotsrisiken ergeben sich vor allem fir die Wind-
und Solarstromerzeugung. Die Erfahrungen der letzten
Jahre zeigen sehr deutlich, dass sich im mehrjghrigen
Vergleich massive Angebotsschwankungen in einer
regelmafigen Bandbreite von plus/minus 10 Prozent
ergeben, die aber in einzelnen Jahren durchaus auch
Werte von plus/minus 20 Prozent erreichen kénnen.
Die im Zeitverlauf schwankenden Ertrége kénnen da-
mit erhebliche Effekte auf den Kapitalwert der Inves-
titionen haben. Gerade bei héheren Anteilen darge-
botsabhéngiger Erzeugung wird sich jedoch auch die
Situation ergeben, dass sich ein schwankendes Wind-
und Solarstromdargebot massiv auf die Ertrédge der
verschiedenen Flexibilitdtsoptionen (mit reversem
Profil) auswirkt.

- 6. Die Risiken fiir die (spezifische) Erloshohe sind im
Rahmen des bisherigen EEG fiir die erneuerbaren Er-
zeugungsoptionen weitgehend ausgeschlossen; diese
Risiken werden vollstandig auf die Umlagezahler ver-
lagert. Die anderen (Flexibilitdts-)Optionen des Sys-
tems sind diesem Risiko (das sich aus Brennstoff- und
CO,-Preisen, Nachfragesituation, Ausbau Erneuerba-
rer Energien etc. ergibt) voll ausgesetzt.

- 7. Das Erlésdauerrisiko, das heifdt das Risiko, Giber wel-
chen Zeitraum bestimmte Erléshéhen belastbar rea-
lisiert werden konnen, ist mit Einspeisevergiitungen
uber 20 Jahre im Rahmen des heutigen EEG weitgehend
ausgeschaltet. Es wird flir erneuerbar erzeugten Strom
vollstdndig von den Umlagezahlern ibernommen. Fiir
alle anderen Optionen bleibt das Erlosdauerrisiko in
vollem Umfang bestehen. Ein Standardbeispiel bilden
die derzeit nicht wirtschaftlich betreibbaren, teilweise

sehr neuen Erdgaskraftwerke.
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- 8. Vermarktungsrisiken, das heif3t die Bindung von Kun-
den und die sich aus Prognose- und Fahrplanpflichten
ergebenden Risiken, werden im klassischen EEG-Me-
chanismus auf die Ubertragungsnetzbetreiber iiber-
tragen. In der mit dem EEG 2014 eingefiihrten Variante
der verpflichtenden Direktvermarktung werden sie
von den Anlagenbetreibern ibernommen, aber gleich-
zeitig durch einen entsprechenden Aufschlag auf die
mit der gleitenden Marktpramie garantierte Einspei-
severglitung (iber-)kompensiert und damit wiederum
von den Umlagezahlern getragen. Alle Flexibilitatsop-
tionen (wenn auch nachfrageseitige Malnahmen ge-
gebenenfalls nur eingeschrénkt) sind dem Vermark-

tungsrisiko voll ausgesetzt.

Diese orientierende Ubersicht verdeutlicht, dass die beiden
Segmente des Stromsystems beziiglich der Risikostrukturen
durchaus durch einige Gemeinsamkeiten charakterisiert
sind. In einer Gesamtsicht ist aber durch die bisher weitge-
hende Freistellung des erneuerbaren Segments von Erlos-
hohen-, Erlosdauer- und Vermarktungsrisiken eine klare
Asymmetrie erkennbar. Fiir begrenzte Entwicklungspha-

sen sind solche asymmetrischen Risikoprofile hinnehm-

bar oder sogar sinnvoll?, langfristig kénnen sie sich jedoch
auch als problematisch oder auch (ordnungspolitisch) nicht
mehr ldnger als bestandsfahig erweisen. Denn zumindest
tiir die mittel- bis langfristige Perspektive ist zu bertick-
sichtigen, dass spezifische Risiken der dargebotsabhingi-
gen Erzeugungsoptionen auch auf die anderen Elemente des
Systems ausstrahlen kénnen: Ein Gberjahrig schwankendes
Wind- oder Solarenergieangebot hat auch wirtschaftliche
Konsequenzen insbesondere fiir die Back-up-Kraftwerke,
aber auch fur die anderen Flexibilitdtsoptionen, und fihrt
zu entsprechenden Risiken. Schliefllich zeigen gerade die
jungsten Erfahrungen im Bereich der Erdgaskraftwerke,
dass die mit der Investitionsentscheidung vorgepréagten Be-
triebsstrukturen (auslegungs- und dargebotsabhéngig bei
Wind- und Solarenergie, betriebskostenabhéngig bei Erd-
gaskraftwerken) mit Blick auf unvorhersehbare Schwan-
kungen bei Brennstoff- und CO,-Preise zu Unwégbarkeiten
fihren, die damit nicht notwendigerweise ein Alleinstel-

lungsmerkmal des erneuerbaren Erzeugungssegments sind.

12 Ein Blick auf andere Markte verdeutlicht dies: Im Prozess der
Liberalisierung der Telekommunikationsmérkte ist sehr be-
wusst das Konzept der asymmetrischen Regulierung zu-
lasten des vormaligen Monopolisten verfolgt worden.

Risikostrukturen fur das erneuerbare und das konventionelle Segment des Stromsystems Tabelle 3
Erneuerbare Energien Flexibilitatsoptionen
(klassischer EEG-Mechanismus) (derzeitige Situation)
Flukturierende Einlastbare Backup-Kraftwerke Lastmanagement/DSM Speicher
makrookomische Risiken X X X X X
regulatorische Risiken X X X X X
technische Risiken (X) (X) (X) X X
Brennstoff(preis)risiken T (Biomasse) X
2kt . T foteseaE Ermeverbaren) Ermeverbaren) Ermeverbaren)
Erloshohenrisiken X X X
Erlésdauerrisiken X X X
Vermarktungsrisiken” X (X) X
Anmerkungen: X - volle Risikotragung. (X) - Risiken sind beim jeweiligen Entwicklungsstand von eher untergordneter Bedeutung. T - Risiken missen
teilweise getragen werden bzw. sind nur teilweise von Bedeutung.

Oko-Institut
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Vor diesem Hintergrund stellen sich fiir die EEG-Reform
beziehungsweise fiir die breiter angelegte Anpassung des

Strommarktdesigns insgesamt drei grundséatzliche Fragen:

- 1. Ist es sinnvoll und notwendig, bestimmte Risiken zu
sozialisieren?

- 2. Kénnen die existierenden Risikoasymmetrien im bis-
her vorfindlichen Ausmaf mittel - und ldngerfristig
beibehalten werden?

- 3. Inwieweit ist die Sozialisierung bestimmter Risiken
kompatibel mit dem (ordnungspolitischen) Grundkon-
zept des aktuellen Marktdesigns beziehungsweise wie
und wann misste und konnte dieses Grundkonzept

angepasst werden?

Alle drei Fragen sind komplexer Natur und bediirfen ei-

ner differenzierten Betrachtung. Vor allem aber kénnen sie
nicht auf sinnvolle Weise isoliert fiir das erneuerbare und
das konventionelle Segment behandelt werden. Weiterhin
sollten sie sich nicht ausschliellich auf einen moglichen
Risikozuwachs im erneuerbaren Segment, sondern auch auf
die Umverteilung von Risiken im konventionellen Segment

beziehen.

In Bezug auf das konventionelle Segment des Stromsys-
tems wurden mit der Debatte um Kapazitatsmarkte bereits
unterschiedliche Wege zur Neustrukturierung der Risiken
fir dieses Segment aufgezeigt.®®* Mit der Schaffung einer
Nachfrage nach gesicherter Kapazitat ist diese Neustruktu-
rierung umso nachhaltiger, je umfassender und konsistenter
das gesamte Spektrum der Flexibilitdtsoptionen einbezogen
wird. Die Einbeziehung von Nachfrageseite und Speichern
sowie ein Fokus auf Flexibilitdt bilden damit eine wesentli-
che Voraussetzung fiir die langfristige Konsistenz der Ver-
anderungen am Strommarktdesign.

Vor dem Hintergrund dieser vergleichsweise dynamischen

Entwicklungen, die vor allem das konventionelle Segment

13 Fiir einen kompakten Uberblick zur Entwicklung die-
ser Debatte vgl. Agora (2012, 2013a) sowie EWI
(2012), Oko-Institut et al. (2012), Growitsch et al.
(2013), Enervis et al. (2013), MVV et al. (2013).

des Stromsystems betreffen, sind fiir die EEG-Reform die

folgenden Aspekte zu berticksichtigen:

- Die Freistellung erneuerbarer Erzeugungsoptionen von
den Vermarktungsrisiken ist in der mittel- bis ldnger-
fristigen Perspektive, insbesondere unter der Malfigabe
eines liberalisierten Strommarktes, kaum zu rechtferti-
gen. Insofern ist der mit dem EEG 2014 vollzogene Schritt
zur verpflichtenden Direktvermarktung konsistent und
konsequent.

- Wenn im konventionellen Segment Gber die Einfiih-
rung von Kapazitdtsmarkten die Einkommensstrome
diversifiziert werden und fiir die Kapazititszahlungen
langerfristige Verpflichtungen zugunsten der Betrei-
ber eingegangen werden, beschrénkt sich das Erlésdau-
errisiko in diesem Bereich auf das Einkommen aus dem
Strommengenmarkt und verbleiben Erloshohenrisiken
in unterschiedlichem MafRe fiir das Einkommen aus dem
Strommengen- und dem Kapazitadtsmarkt. Diese Veran-
derungen der Risikostrukturen sollten im Sinne des Ab-

baus von Risikoasymmetrien im Blick behalten werden.

Jenseits dieser qualitativen Uberlegungen ergibt sich die
Frage, welchen Einfluss die Weiterentwicklung des EEG auf
die GroRenordnung der Risiken haben wiirde. Einen geeig-
neten Indikator fiir die Bewertung von Risikodnderungen
bilden die korrespondierenden Finanzierungsbedingungen,
die letztlich das Ausmaf und die Struktur der Risiken wi-
derspiegeln:

- Hohere Risiken fihren im Regelfall zu hoheren Anforde-
rungen fiir den Anteil des Eigenkapitals.

- Die Verzinsungsanspriiche fiir das Eigenkapital ergeben
sich aus einer Vielzahl makrockonomischer Faktoren,
aber auch der spezifischen Situation des Eigenkapitalge-
bers. Fiir kapitalmarktorientierte Unternehmen sind die
Eigenkapitalkosten iblicherweise hoch, fiir andere Un-
ternehmen oder Privatpersonen iiblicherweise deutlich
geringer.

- Die Verzinsungsanspriiche fir Fremdkapital hdngen pri-
maér von makrookonomischen Faktoren wie der Geldpoli-
tik ab. In der Regel liegen sie weit unter denen fiir Eigen-
kapital.
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Die Konsequenzen von Risikobewertungen fiir die Finan-
zierungskosten ergeben sich damit aus einem komplexen
Wechselspiel verschiedener Einflussfaktoren. Gleichwohl
koénnen die drei genannten Faktoren zu einem robusten Fi-
nanzierungsindikator zusammengefasst werden, dem ge-
wichteten durchschnittlichen Kapitalkostensatz (Weighted
Average Cost of Capital - WACC), der als gewichtetes Mittel
der Eigen- und Fremdkapitalkosten errechnet wird.

Die Tabelle 4 zeigt die spezifischen Kapitalkosten, die im
EEG-Erfahrungsbericht 2011 fiir die Berechnung der Ver-
gltungssétze fiir das EEG 2012 in Ansatz gebracht wurden.
Aus dieser Gesamtschau ergibt sich eine Reihe von Er-

kenntnissen:

- Das Verhaltnis von Eigen- zu Fremdkapital unterschei-
det sich sehr stark zwischen den Technologien. Investiti-
onsbereiche mit hohem technologischen Risikopotenzial
sind durch hohe Eigenkapitalanforderungen (bis zu 45
Prozent) gekennzeichnet, Standardlésungen im Bereich
kleiner Anlagen (Photovoltaikdachanlagen) sind offen-
sichtlich auch mit sehr kleinen Eigenkapitalbeitrdgen
finanzierbar. Fir kommerzielle Projekte jenseits von Pho-
tovoltaikdachanlagen und Offshore-Windkraftprojekten

Kapitalkostenansatze fur die Vergutungssatze des EEG 2012

713 % 25 % 75 %

9,45 % bis 45 % 14..15 % ab 55 % 7%
7,60 % 20 % 6 % 80 % 8 %
6,16 % 20 % 10 % 80 % 52%
5,00 % 30 % 7% 70 % 4%
5,00 % 10 % 14 % 90 % 4%
7,20 % 20...30 % 4.12% 70...80 % 5.7%
9,30 % 25 % 20 % 75 % 6 %
6,95 % 30 % 1,5 % 70 % 5%

ist ein Eigenkapitalanteil von 20 bis 30 Prozent erforder-
lich.

- Die spezifischen Kapitalkosten fiir das eingesetzte Eigen-
kapital unterscheiden sich sehr stark. Fiir typische kom-
merzielle Projekte liegen sie in der GréRenordnung von
zehn Prozent und damit im stromwirtschaftlich derzeit
typischen (Ziel-)Bereich. Die besonders hohen Verzin-
sungsanforderungen fiir das eingesetzte Eigenkapital im
Bereich der Geothermie ergeben sich vor allem aus den
hohen Erkundungsrisiken, im Bereich der Photovoltaik-
dachanlagen ist eine Eigenkapitalverzinsung in der Gro-
Renordnung von 14 Prozent letztlich nicht erklér- bezie-
hungsweise vertretbar.

- Die spezifischen Kapitalkosten fiir Fremdkapital erschei-
nen aus der heutigen Perspektive als hoch, die extrem
hohen Verzinsungsanforderungen fiir Fremdkapital im
Bereich von Festbiomasseanlagen sind zumindest erklé-
rungsbediirftig. Eigenkapital fir energiewirtschaftliche
Projekte diirfte derzeit sowohl im privaten als auch im
Bereich der Energieversorgungsunternehmen (EVU) zu
spezifischen Kosten in der GréfRenordnung von zwei bis

drei Prozent verfiigbhar sein.

Tabelle 4

ZSW et al. (2011), DBFZ (2011), WFG (2011), IE Leipzig et al. (2011), DWG (2011), Berechnungen des Oko-Instituts.
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Diese differenzierte Analyse der Kapitalanteile und der
Verzinsungsanforderungen ist vor allem mit Blick auf die
entsprechenden Effekte fiir die gesamten Kapitalkosten von

Bedeutung:

- Eine Erhéhung der Eigenkapitalanforderungen um je-
weils zehn Prozent fihrt bei unverénderten spezifischen
Eigen- und Fremdkapitalkosten zu einer Erhchung des
WACC im Regelfall (das heit mit Ausnahme der Geother-
mie und der Offshore-Windkraft) um einen halben bis
einen Prozentpunkt. Die Gesamtkosten der Investition
steigen damit um etwa zwei bis vier Prozent, wegen der
hohen Eigenkapitalanforderungen von Photovoltaik- und
Geothermie-anlagen dort um etwa sieben bis acht Pro-
zent. Wiirden die spezifischen Kapitalkosten von Pho-
tovoltaikdachanlagen auf sieben Prozent angepasst, so
ergébe sich auch hier ein Anstieg der Investitionskosten
um zwei Prozent.

- Eine Reduktion der Fremdkapitalverzinsung auf durch-
weg 2,5 Prozent wiirde (mit Ausnahme von Offshore-
Windenergie und Geothermie) zu einer Reduktion des
WACC auf etwa drei bis fiinf Prozent fithren, die gesam-
ten Investitionskosten wirden damit um 7 bis 15 Prozent
sinken. Die Ausnahme bilden hier Festbiomasseanlagen,
fiir die aullerordentlich hohe Fremdkapitalzinsen den

Ausgangspunkt bilden.

Diese Ubersicht zeigt, dass mit der Reduktion der Vergii-
tungssétze in der EEG-Novelle 2014 vor allem die Uberfor-
derungen durch deutlich tiberhdhte Ansétze bei den spe-
zifischen Kosten fiir Fremdkapital abgebaut worden sein
dirften. Offen bleibt jedoch die Frage, wie mit einer Verteu-
erung der Kapitalbeschaffung, die bei Verdnderung der ma-
krodkonomischen Rahmenbedingungen moglich ist, kon-

zeptionell umzugehen wére.

Wenn eine EEG-Reform zu einer Erhéhung der Risiken fiir
Investoren und Anlagenbetreiber fiihrt, ist davon auszuge -
hen, dass die Einpreisung dieses Risikos bei der Kapitalbe-
schaffung zu einem Anstieg des WACC fiithrt. Im ungiins-

tigen Fall fGhrt dies zu einer Abnahme der Investitionen in

erneuerbare Erzeugungskapazititen — dies ist ein hdufig

vorgebrachtes Argument gegen eine tiefgreifende Reform
des EEG.

Uber eine Analyse des WACC lassen sich damit zumindest
prinzipiell Verdnderungen der Risikostrukturen abbil-

den. Der Einfluss verschiedener Flankierungsmodelle fiir
die Erneuerbaren Energien auf den WACC wird kontrovers
diskutiert und hangt stark von den jeweiligen Parametri-
sierungsannahmen ab. Gleichwohlist in den letzten Jahren
eine ganze Reihe von Analysen vorgelegt worden, in denen
die Implikationen unterschiedlicher Modelle fiir den WACC

eingegrenzt werden:

- KEMA (2004) analysiert die im WACC gespiegel-
ten Risikokosten bei einem Ubergang von einem Sys-
tem handelbarer Zertifikate zu einem Einspeisetarif fiir
Onshore-Windenergie mit 0,5 Prozentpunkten, fiir Bio-
masseprojekte mit 0,8 Prozentpunkten sowie fiir Off-
shore-Windenergie mit 0,9 Prozentpunkten.

- ISI (2007) bewertet die Risiken eines Fixpramiensystems
im Vergleich zu einem Festpreissystem mit einem WACC-
Zuschlag von 1,05 Prozentpunkten und Quotensysteme
mit einem Zuschlag von 2,1 Prozentpunkten.

- Redpoint (2010) veranschlagt fir die verringerten Risiken
durch ein Festpreissystem (im Vergleich zu einem Quo-
tensystem) eine Verringerung des WACC in einigen Féllen
um bis zu 2 Prozentpunkten.

- CEPA (2011) veranschlagt fiir den Ubergang von einem
Quotensystem zu einem System mit festen Einspeiseta-
rifen eine Reduktion des WACC von 0,4 Prozentpunk-
ten fr Onshore-Windkraft und 0,8 Prozentpunkten fir
Offshore-Windkraft.

- ECN (2011) schatzt die Effekte eines verminderten Risi-
kos in einem Festpreissystem gegentiber einem Fixpra-
miensystem fiir den WACC auf bis zu 1 Prozentpunkt.

- Giebel/Breitschopf (2011) ermitteln mit einer methodisch
aufwendigen Conjoint-Befragungsanalyse fiir den Uber-
gang von einem Festpreissystem zu einem Fixpramien-
system fiir den WACC einen Risikozuschlag von 1,85 bis
2,15 Prozentpunkten.

- Frontier (2013b) kalkuliert im Bereich von Onshore-

Windkraft-Investitionen einen WACC-Unterschied von
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0,5 Prozentpunkten fiir das reduzierte Risiko bei einem

Einspeisetarif im Vergleich zu einem Quotensystem.

Die Bandbreite der in verschiedenen Analysen ermittelten
beziehungsweise abgeschatzten WACC-Erhohungen ist also
vergleichsweise grofi. Sie liegt fiir den Unterschied zwi-
schen einer Festpreisvergiitung (als risikodrmstes Modell)
und einem Quotenmodell (als risikoreichstes Modell) im Be-
reich von etwa 0,5 bis 2 Prozentpunkten. Die zusétzlichen
Risiken eines Fixpramensystems (in Reinform) werden
Uiberwiegend mit etwa der Hélfte dieses WACC-Zuschlages
eingeordnet. Die real zu erwartenden Risikozuschléige fiir
Fixpramienmodelle hdngen dabei stark von der konkre-

ten Ausgestaltung und Parametrisierung dieser Modelle

ab. Dariiber hinaus ist darauf hinzuweisen, dass sich diese
Kapitalkostenzuschlédge auf ein eingeschwungenes System
beziehen. In Ubergangsphasen konnen sich erfahrungsge-
maf hohere Zuschlédge ergeben, bis alle Marktakteure aus-
reichend Erfahrungen mit den neuen Finanzierungsmecha-
nismen gesammelt haben, sich der Wettbewerb im Bereich
der Finanzierung auch in den Finanzierungskosten nieder-
schlagt, das heif3t, sich die Geschéftsbereichszuordnung in
den Finanzierungsinstitutionen (bei Erneuerbaren Energien
heute eher im Bereich regulierter Markte, zukiinftig eher in

anderen Geschaftsbereichen) neu eingependelt hat.

Diese Risikozuschlége fiir den WACC resultieren in héhe-
ren Finanzierungskosten. Bei Abschreibungszeiten von 15
Jahren ergeben sich aus einer Erhdhung des WACC um ei-
nen Prozentpunkt etwa um sechs bis sieben Prozent erhchte
Finanzierungskosten. Bei einer Abschreibung tiber 20 Jahre
steigen die Finanzierungskosten bei einem WACC-Zuschlag
von einem Prozentpunkt um acht bis neun Prozent. Unter
Malygabe der (sehr konservativen) Annahme, dass sich ent-
sprechende WACC-Zuschlége fiir das erhohte Risiko voll in
den Systemkosten fiir die Verbraucher niederschlagen, so

mussten

- fiir Quotensysteme bei WACC-Erhéhungen um einen bis
zwei Prozentpunkte zusétzliche Finanzierungskosten von

etwa 6 bis 18 Prozent sowie

- flr idealtypische Fixprdmienmodelle bei einer Zunahme
des WACC um einen halben bis einen Prozentpunkt zu-

satzliche Finanzierungskosten von etwa 3 bis 9 Prozent

durch Effizienzgewinne an anderer Stelle kompensiert wer-

den, um die Verbraucher zumindest kostenneutral zu stellen.

Allerdings mussen die genannten WACC-Zuschlége fiir eine
realweltliche Einordnung auch in den Kontext anderer Ri-
siken beziehungsweise Unsicherheiten gestellt werden. So
liegt die Bandbreite der akteursabhéngigen Kapitalkosten
heute durchaus bei plus/minus zwei Prozentpunkten, dies
bei einem derzeit vergleichsweise breit verwendeten Mit-
telwert von circa 6,5 Prozent (real) fiir Projekte im Bereich
Erneuerbarer Energien. Der obere Bandbreitenwert charak-
terisiert eher kapitalmarktgetriebene Unternehmen, der un-

tere Wert ist eher fiir private Akteure reprasentativ.

Veradnderungen des WACC sollten dariiber hinaus mit Blick
auf die unterliegenden makrodkonomischen Trends einge-
ordnet werden. Abbildung 9 verdeutlicht dies am Beispiel
der Renditen deutscher Staatsanleihen mit einer zehnjahri-
gen Restlaufzeit. Die Riickschau auf die nominalen wie auch
die inflationsbereinigten Renditen tiber die letzten zwei
Dekaden (also etwa die Betriebsperspektive vieler Rege-
nerativkraftwerke) zeigt hier massive Ertragsverdnderun-
gen von teilweise mehr als fiinf Prozentpunkten, allein fir
die letzten Jahre sind hier Entlastungen von mehr als zwei
Prozentpunkten zu konstatieren. Diese Unsicherheiten bei
den aus makrodkonomischen Entwicklungen resultieren-
den Be- oder Entlastungen bei der Finanzierung sollten bei
der Einordnung der oben genannten Risikobewertung mit

berticksichtigt werden.

Bedenken iiber einen Anstieg der Finanzierungskosten
durch eine Reform des EEG sind damit insgesamt zwar
grundsétzlich berechtigt, miissen aber im Kontext gesehen
werden. Einerseits kommt eine Vielzahl von Analysen zu
dem Schluss, dass eine Veranderung der Risikostrukturen
durch eine Reform des EEG zu einem Anstieg der Finan-
zierungskosten fihren kann. Andererseits ist die Hohe der
zusétzlichen Finanzierungskosten in erheblichem Malfie von
der konkreten Ausgestaltung der Modelle abhingig. Zudem

58



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

Nominale und inflationsbereinigte Renditen von Bundesanleihen mit einer Restlaufzeit
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liegt der Anstieg teilweise in derselben GréfRenordnung wie
die akteursabhangige Bandbreite der Verzinsungserwar-
tungen und die empirisch beobachteten Schwankungen bei
den Finanzkosten als Folge der Geldpolitik. Nicht zuletzt
missen — aus Verbrauchersicht — die mdglicherweise er-
hoéhten Finanzierungskosten in den Kontext der tiber die
entsprechenden Mechanismen im Gesamtsystem erzielba-

ren Kostensenkungen gestellt werden.

Als Gesamtergebnis ldsst sich also festhalten: Wenn mit ei-
nem bestimmten Reformmodell im Gesamtsystem gewisse
Kosteneinsparungen erzielt werden kénnen und diese gré-
Rer sind als die zusétzlichen Kapitalkosten, dann wiirde das
Reformmodell aus Verbrauchersicht zu einer geringeren Be-
lastung fithren. Mit Blick auf die grob abgeschétzte GroRRen-
ordnung der Kosteneinsparungen durch systemdienliche
Auslegung und systemdienlichen Betrieb in der GroRen-

ordnung von fiinf bis zehn Prozent (Abschnitt 2.4.1) wére
also eine Erhchung des spezifischen Kapitalkostensatzes um
einen halben bis etwas tiber einen Prozentpunkt vertretbar.
Wenn die spezifischen Kapitalkosten durch den Reforman-
satz um deutlich mehr als 1,5 Prozentpunkte steigen wiir-
den, ohne dass durch die Reform an anderer Stelle Kosten
(zum Beispiel fiir Flexibilitdtsoptionen) eingespart wiirden,
entsprachen diese Nettozusatzkosten gegebenenfalls dem
Preis der Durchsetzung ordnungspolitischer Prinzipien und

waren politisch entsprechend zu vertreten.

2.4.3 Unterstiitzung von Biirgerenergie als neue
Anforderung

Im Diskurs um die Weiterentwicklungen des EEG spielt die

Frage der Folgen unterschiedlicher Konzepte (oder jegli-

cher Reform an sich) fiir die sogenannte Blirgerenergie eine

grof3e Rolle (LUL/Nestle 2014, IZES et al. 2013, IZES 2014a).
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Begriff und Abgrenzung des Konzeptes der Biirgerenergie
bleiben dabei oft unscharf. Im Folgenden wird daher auf eine
Abgrenzung von LUL/trend:research (2013) zuriickgegriffen,
das unter allen verwendeten Konzepten als analytisch am
meisten durchdrungen erscheint. Unter Biirgerenergie wer-
den dabei Projekte subsumiert, die die folgenden Kriterien
erfillen (LUL/trend:research 2013, S. 28):

- Es handelt sich um Privatpersonen und/oder landwirt-
schaftliche Einzelunternehmen beziehungsweise juris-
tische Personen (auller GroRkonzerne), die einzeln oder
gemeinsam in Energieanlagen investieren (Akteursgrup-
pen-Abgrenzung).

- Es handelt sich um eine mit hinreichend Stimm- und
Kontrollrechten ausgestattete finanzielle Beteiligung mit
Eigenkapital, die eine Steuerung der Projekte durch die
Biirgerinnen und Biirger ermdéglicht (Beteiligungsformen-
Kriterium).

- Die beteiligten Biirgerinnen und Biirger halten mindes-
tens 50 Prozent der Stimmrechte (Beteiligungsquoten-

Kriterium).

- Die investierenden Mitglieder der Gesellschaft kommen
aus beziehungsweise sind anséssig in einer Region®, wo-
bei hinsichtlich der Grenzen einer Region auf gemein-
same Identitatsbildungsprozesse verwiesen sei (Regiona-

litdts-Kriterium).

Als Biirgerenergie im engeren Sinne werden mit Blick auf
diese Kriterien Projektformen bezeichnet, bei denen die
Beteiligungsquote der Blirgerinnen und Biirger iiber 50 Pro-
zent liegt und ein hoher Regionalitdtsbezug existiert. Liegt
die Beteiligungsquote unter 50 Prozent und/oder ist der Re-
gionalitatsbezug nur noch locker oder nicht mehr gegeben,
wird von Biirgerenergie im weiteren Sinne gesprochen (Lul/
trend:research 2013, S. 29).

14 ,Region wird hier als subnationale Einheit, wohl auch - ab-
gesehen von den Stadtstaaten — als eine kleinere Einheit
als ein Bundesland verstanden. Die gemeinsame Identitat
kann dabei allerdings Grenzen von Bundeslédndern
Ubergreifen (LuL/trend:research 2013, S. 28)

Eigentumer- und Investitionsstrukturen fur Stromerzeugungsoptionen auf Basis

Bioenergie, Photovoltaik und Onshore-Windkraft, 2012

Tabelle 5

Anmerkung: *Die Daten fur die Landwirtschaft wurden grafisch ermittelt

Lul/trend:research (2013)
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Auf der Basis dieser definitorischen Abgrenzungen wurden
von LuL/trend:research (2013) Eigentiimer- und Investiti-
onsstrukturen erhoben, die in Tabelle 5 zusammengefasst

sind.

Die Ubersicht macht deutlich, dass die Beteiligungsstruktu-
ren sich sehr deutlich nach Energietragern unterscheiden:

- Die Anlagen befinden sich mit Blick auf die Erzeugungs-
leistung zu Anteilen von etwa 50 bis 70 Prozent in der Ei-
gentiimerschaft von Akteuren, die zumindest im weiteren
Sinne der Biirgerenergie zugerechnet werden kénnen.

- Bioenergieanlagen (Biirgerenergieanteil von knapp 70
Prozent) befinden sich dabei ganz tiberwiegend im Besitz
von Einzeleigentiimern, wobei iiber ein Drittel davon auf
kleinere landwirtschaftliche Betriebe entféllt.*®

- Eine sehr ghnliche Struktur findet sich bei Photovoltaik-
projekten (iberwiegend im Besitz von Einzeleigentimern,
davon wiederum mehr als ein Drittel aus der Landwirt-
schaft), wobei der Anteil der Biirgerenergie (circa 50 Pro-
zent) hier kleiner ist als bei Bioenergieanlagen. Dies ergibt
sich vor allem aus dem bei Photovoltaik deutlich gréfReren
Anteil strategischer und institutioneller Investoren.

- Eine génzlich andere Struktur ergibt sich fiir Onshore-
Windkraft-Projekte (Biirgerenergieanteil von 50 Prozent).
Hier entfallt nur ein Anteil von 4 Prozent auf Einzeleigen-
timer. Vom verbleibenden Teil der Blirgerenergie entfallt
ein Anteil von 20 Prozent auf andere Projektformen, die
der Blirgerenergie im engeren Sinne zugerechnet werden
koénnen. Etwa 26 Prozent sind der Blirgerenergie in ih-
rer weiten Abgrenzung zuzurechnen. Die Landwirtschaft
spielt hier nur eine untergeordnete Rolle, aber profitiert
auf anderem Wege vom Ausbau der Onshore-Windkraft

(vor allem iiber die Realisierung von Verpachtungserlosen).

15 Die Landwirtschaft spielt hier eine besondere Rolle, da
die iber 20 Jahre zugesicherten Vergiitungszahlungen fiir
Biomassestromerzeugung fir die Landwirte letztlich eine
Absatzgarantie fiir ihre Produktion bilden und somit als
Hedging-Produkt angesehen werden konnen. Damit kann
die Férderung der Biomassestromerzeugung im Kontext der
Landwirtschaft durchaus auch als Facette einer landwirtschaft-
lichen Flankierungspolitik eingeordnet werden und wére die
Bewertung als Biirgerenergie entsprechend zu relativieren.

Die entsprechende Investitionsverteilung fiir das Jahr 2012
spiegelt einerseits die {iber die Zeit entstandenen Eigentii-
merstrukturen, zeigt aber auch, dass die Investitionen von
Energieversorgern sowie strategischen und institutionel-
len Investoren am aktuellen Rand erheblich zugenommen
haben, was sich auch in den entsprechenden Investitions-
strukturen widerspiegelt (flir Energieversorger mit einem
Schwerpunkt in der Windenergie, fiir institutionelle und
strategische Investoren eher im Photovoltaikbereich).

Biirgerenergie — in der engeren wie auch der weiteren
Abgrenzung - spielt damit im Bereich der regenerativen
Stromerzeugung eine wichtige Rolle. Eine besondere stra-
tegische Bedeutung der Biirgerenergie ergibt vor allem aus
drei Perspektiven:

- Mit Biirgerenergie (in der engeren wie auch der weiteren
Abgrenzung) sind neue Quellen fiir die Projektfinanzie-
rung erschlossen worden, die Finanzierungsbasis fiir den
Umbau des Stromsystems ist deutlich erweitert worden.

- Mit Biirgerenergie (in der engeren wie auch der weiteren
Abgrenzung) wird 6konomische Teilhabe ermdglicht, die
letztlich auch zur (politischen) Stabilisierung der Energie-
wende beitréagt.

- Mit der Biirgerenergie (hier jedoch wohl eher nur in der
engeren Abgrenzung) kann die lokale Akzeptanz fiir Pro-
jekte der regenerativen Stromerzeugung erhéht und die
entsprechenden Umsetzungsbarrieren konnen abgebaut

werden.

Vor diesem Hintergrund ist es sinnvoll, die Erhaltung und
Starkung von Burgerenergie fiir die Weiterentwicklung des
Finanzierungssystems der regenerativen Stromerzeugung
auch dann als eigenstindiges Ziel zu verfolgen, wenn damit
aus der gesamtwirtschaftlichen Perspektive Effizienzver-

luste zu entstehen scheinen.

Fir die Weiterentwicklung des EEG sind mit Blick auf die
Biirgerenergie folgende Aspekte zu berticksichtigen:

- Eshandelt sich in der Regel um Strukturen, die nicht auf
ein grofleres Projektportfolio (aus alten und neuen bezie-

hungsweise konventionellen und regenerativen Anlagen)
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zurlickgreifen kénnen und daher mit Blick auf méglicher-
weise scheiternde Projekte verletzbarer sind.

- Es handelt sich um Organisationsstrukturen, die spezi-
fische stromwirtschaftliche und Finanzierungsexpertise
(Preisprojektionen, strukturierte Finanzierungen etc.) nur
uber den Einkauf von Dienstleistungen einbinden konnen,
der wiederum mit zusétzlichen Kosten verbunden ist.

- Es handelt sich um Projektkonfigurationen, die nur
schwer mit sehr langen Vorlaufprozeduren umgehen kén-

nen.

Diesen Nachteilen, die letztlich aus der fehlenden Spezi-
alisierung der entsprechenden Akteure auf das Energie-
geschaft resultieren, stehen bei Biirgerenergieprojekten
zumindest in der engen Abgrenzung einige komparative

Vorteile gegentber:

- Mit Blick auf die vergleichsweise gute Eigenkapitalaus-
stattung vieler Biirgerenergieprojekte und auf die im Ver-
gleich zu spezialisierten kommerziellen Energieunterneh-
men oder strategischen beziehungsweise institutionellen
Investoren eher niedrigen Erwartungen an die Eigenka-
pitalverzinsung haben Blirgerenergieprojekte durchaus
erhebliche Finanzierungsvorteile (LuL/Nestle 2014). Wer-
den im Bereich der klassischen Energiewirtschaft derzeit
Eigenkapitalverzinsungen von zehn Prozent und mehr
gefordert, wére eine Eigenkapitalverzinsung von fiinf
Prozent fiir Privatpersonen derzeit schon eine dullerst at-
traktive Anlageform. Insgesamt kdnnen sich hieraus Kos-
tenvorteile von bis zu zehn Prozent ergeben.

- Planungs- und Genehmigungsprozeduren sowie deren
Dauer und Kosten werden malfigeblich durch den Grad der
regionalen Akzeptanz bestimmt. Ist diese hoch, kénnen
hieraus im Vergleich mit anderen Akteuren durchaus sig-
nifikante Vorteile erwachsen, die sich auch monetarisie-

ren durften.

Vor diesem Hintergrund bedarf die besondere Berticksichti-
gung der Akteursgruppe ,Biirgerenergie” einer differenzier-

ten Betrachtung:

- Zumindest insgesamt diirfte die wesentliche Hiirde fir

Biirgerenergieprojekte nicht im Bereich der Finanzie-

rungskonditionen liegen. Blirgerenergieprojekte haben
hier auch langerfristig erhebliche komparative Vorteile.

- Auch im Bereich der 6rtlichen Akzeptanz und der damit
verbundenen Vorlaufrisiken dirften Blirgerenergiepro-
jekte (zumindest in der engeren Abgrenzung) eher Vorteile
geniefllen.

- Die Hauptherausforderung fiir Birgerenergieprojekte
dirfte in komplexen und fiir nicht spezialisierte Akteure
nur schwer durchschaubaren Rahmenbedingungen, Re-
gelungen und Prozeduren liegen. Die Rahmenbedingun-
gen fiir die Projekte miissen damit entweder sehr trans-
parent sein oder es muss Dienstleistungsangebote geben,
fiir die ein erhebliches Vertrauen existiert.

- Blirgerenergieprojekte konnen mit komplexen Struktu-
ren (zum Beispiel im Bereich steuerlichen Optimierungs-
moglichkeiten, die gerade im Bereich der Biirgerenergie
umfangreich genutzt werden) oder komplexen Rahmen-
bedingungen (Wind-Dargebots-Erwartungen an be-
stimmten Standorten) durchaus gut umgehen. Dies gelingt
aber nur, weil erhebliches Vertrauen in die entsprechen-
den Dienstleistungsangebote existiert (Steuerberater,
Windgutachter etc.). Fiir die Entwicklung und die Akzep-
tanz solcher Dienstleistungsangebote fiir neue Sachver-
halte bedarf es jedoch langerer Ubergangs- und Gewdh-

nungsphasen.

Mit Blick auf die Flankierung der Biirgerenergie sind damit

vor allem die folgenden Aspekte zu berticksichtigen:

- Die Regelungen miissen - auch in ihrer Kumulation -
moglichst transparent, verstandlich und gut vermittelbar
sein.

- Fir komplexere Regelungen oder Rahmenbedingungen
bedarf es Vorlaufzeiten, in denen sich belastbare und vor
allem als vertrauenswiirdig angesehene Dienstleistungs-
angebote entwickeln konnen. Es miissen aber auch ent-
sprechende Anreize gesetzt oder es muss ein diesbeziig-

lich addquater Handlungsdruck erzeugt werden.

Beide Anforderungen sind in der Summe wahrscheinlich
erheblich wichtiger als leichte Verschiebungen der Finan-
zierungsbedingungen (vgl. Abschnitt 2.4.2).
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Zur Absicherung einer auch weiterhin breiten Akteursbe-
teiligung am Umbau des Stromsystems werden damit so-
wohl die (begrenzten) finanziellen als auch die (wahrschein-
lich wichtigeren) prozeduralen Risiken im Blick behalten
werden miissen. Gleichzeitig miissen jedoch gerade aus

der Perspektive der Blirgerenergie nicht nur die Risikozu-
waéchse (beispielsweise aus der zuzunehmenden Stromm-
arktintegration), sondern auch der Risikoabbau (beispiels-
weise in Bezug auf das Wind - und Solardargebot) und damit

die Nettoverdanderungen der Risiken berticksichtigt werden.
2.5 Ausgangspunkte fur das Reformmodell

2.5.1 Was kann und sollte eine weitergehende EEG-
Reform leisten?
Die Entwicklung des Flankierungsrahmens fir die Strom-
erzeugung auf Basis Erneuerbarer Energien ist durch einen
anhaltenden Prozess allméhlicher Verdnderungen geprégt.
Die aktuelle EEG-Novelle 2014 ist ein weiterer, eher in-
krementeller Schritt in dieser Entwicklung, der vor allem
durch die Einfiihrung erster Mengensteuerungsansitze und
den Ubergang zur verpflichtenden Direktvermarktung mit
dem Mechanismus der gleitenden Marktpramie charakte-
risiert ist. Gleichwohl verbleiben erhebliche Herausforde-
rungen fiir die weitere Umgestaltung des Stromsystems, bei
der auch zunehmend sehr unterschiedliche Zeithorizonte in
Betracht gezogen werden miissen. Dabei gewinnt gerade die
mittel- und langerfristige Perspektive zunehmend an Bri-

sanz, die durch fiinf wesentliche Aspekte gepragt ist:

- signifikante Aufkommensanteile der Erzeugungsoptionen
auf Basis Erneuerbarer Energien bei der Stromerzeugung;

- zeitweise, jedoch zunehmend, dominierende Anteile der
Erneuerbaren Energien an der Lastdeckung;

- die wachsende Bedeutung systemdienlicher Betriebs-
und Auslegungsentscheidungen fiir den Flexibilitatsbe-
darf, das Flexibilitdtsangebot und damit die Integrations-
kosten;

- die Langlebigkeit des Kapitalstocks und die bei entspre-
chend langfristig zugesagten Zahlungsmechanismen
ebenfalls lange Wirkungsdauer der entsprechend veran-
kerten Anreizsysteme;

- die Notwendigkeit, auch die Komplementéarsegmente ei-
nes von regenerativen Erzeugungsoptionen dominierten
Stromsystems (Back-up-Kraftwerke, Nachfrageflexibili-
tat, Speicher) konsistent im Blick zu behalten.

Gerade angesichts der sich daraus ergebenden Vorlaufzei-
ten und Tragheiten des Systems konnen damit zumindest
einige Verdnderungen des Flankierungsrahmens nicht mehr
beliebig lange hinausgezdgert werden. Insgesamt wird sich
eine Weiterentwicklung in die umfassendere Reforma-
genda zur Neugestaltung der ckonomischen Arrangements
im Stromsektor einfligen miissen, mit der eine nachhaltige
6konomische Basis fiir das Stromsystem geschaffen werden
muss und die sowohl die Refinanzierbarkeit von Investitio-
nen als auch die Koordination des Systems tiber Preissignale
sicherstellen sollte. Diese eher langfristige, jedoch gerade
deswegen nicht vernachléssigbare Perspektive wird vor al-
lem im politischen Prozess durch vergleichsweise kurzfris-
tige Problemlagen und Fragestellungen sowie ordnungspoli-
tische Grundiiberzeugungen kontrastiert. Weitere Reformen
des EEG werden die entsprechenden Spannungsfelder ge-
zielt berticksichtigen miissen. Vor diesem Hintergrund sollte
die Diskussion vor allem die folgenden Aspekte in Betracht

ziehen:

- Das Reformvorhaben sollte die explizite Zielstellung ver-
folgen, die kurz-, mittel- und langfristigen Ausbauziele
fir den Anteil Erneuerbarer Energien am Stromaufkom-
men in Deutschland zu erreichen, die fiir die sinnvolle
und notwendige Dekarbonisierung des Energiesystems
unverzichtbar sind. Alle Reformvorschlége sollten einer-
seits daraufhin tiberpriift werden, ob sie mit den Lang-
fristzielen (also sehr hohe Erzeugungsanteile Erneuer-
barer Energien) konsistent sind. Andererseits muss auch
sichergestellt sein, dass sie Lernerfahrungen mit Blick auf
die langfristigen Entwicklungen und Erfordernisse er-
moglichen, explizit auf diese Bezug nehmen und Weiter-
entwicklungsperspektiven er6ffnen.

- Die Reform sollte sich insbesondere hinsichtlich der
sinnvollen Technologiebandbreite und der notwendi-
gen Innovationsvorleistungen klar an den Langfristzielen
ausrichten, um einen stetigen Transformationsprozess

abzusichern.
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- So wichtig die Entwicklung der kurzfristigen Kostenef-
fekte ist: Eine allein darauf fixierte Reform des EEG kann
mittel- und langfristig zu einer erheblichen Steigerung
der Integrationskosten fithren. Es wird eine Balance zwi-
schen kurzfristigen und langfristigen Kosteneffekten ge-
funden werden miissen.

Im Zuge der Kostenabwégung ist eine Fixierung auf die
EEG-Umlage nicht zielfiihrend (Oko-Institut 2014a+b),
da diese wegen ihrer Interaktionen mit dem Grofhan-
delsstrompreis weder die (kurzfristigen) Kosteneffekte
sinnvoll abbildet noch die Systemkosten insgesamt in den
Blick nimmt. Dartiber hinaus beinhaltet sie einen signi-
fikanten Anteil von Kosten fiir Innovationsvorleistun-
gen'®. Diese sollten getrennt von der Finanzierungssiche-
rung fiir weit fortgeschrittene Stromerzeugungsoptionen
betrachtet werden, da letztere derzeit den Lowenanteil
der regenerativen Stromerzeugung erbringen und auch
in Zukunft erbringen sollten. Auch beinhaltet die EEG-
Umlage in erheblichem Mafe Umverteilungseffekte, die
einer gesonderten Betrachtung und Bewertung bezie-
hungsweise Reformierung bediirfen. Ohnehin sind die
Moglichkeiten zur Beeinflussung der EEG-Umlage in der
kiirzeren Frist insgesamt deutlich begrenzt — zumindest
wenn sie nicht mit ldngerfristig deutlich hoheren Kosten
einhergehen sollen.

- Hinsichtlich der Kostenfragen sollten insbesondere die
zukiinftigen Integrationskosten berticksichtigt werden,
die auch durch die in den néchsten ein bis zwei Dekaden
anstehenden Investitionen und die damit verbundenen
Anreizmechanismen vorgepragt werden. Investoren und
Betreiber von Regenerativkraftwerken sollten rechtzei-
tig und in ausreichendem Umfang Anreize erhalten, ihre
Anlagen moglichst systemdienlich auszulegen und zu be-
treiben.

- Gerade im Kontext der mittel- und langfristigen Integ-
rationskosten sollte auch die Frage der Risiken bewertet
werden, denen Betreiber von Regenerativkraftwerken
zukiinftig ausgesetzt werden kénnten. Erhohte Risiken

konnen zwar zu erhéhten Finanzierungskosten fithren.

In der Vergangenheit betraf dies vor allem die
Photovoltaik. Zukiinftig werden vor allem fiir Offshore-
Windkraft Innovationskosten zu tragen sein.

Wenn jedoch dadurch an anderer Stelle im System Kos-
ten oder Kostenzuwachse abgeddmpft werden, kénnen

sie sich als durchaus akzeptabel erweisen. Eine quantita-
tive Betrachtung der potenziellen Risikokosten zeigt auch,
dass diese sich fiir schrittweise Reformen durchaus in
GrofRenordnungen liegen, die mit Blick auf andere Risiko-
faktoren als vertretbar erscheinen.

- Ungeachtet dessen werden die derzeitigen Risikoasym-

metrien zwischen regenerativen Erzeugungsoptionen
und Flexibilitdtsoptionen (Back-up-Kraftwerke, Nach-
frageflexibilitat, Speicher) kaum langerfristig Bestand
haben kénnen. Dies wird in der weiterfihrenden Reform
des EEG, aber auch in der iibergreifenden Reform des
Marktdesigns zu berticksichtigen sein. Letztlich wird die
Angleichung der Risiken zwischen den erneuerbaren Er-
zeugungsoptionen und den Komplementédrsegmenten des
zukilinftigen Stromsystems angestrebt werden missen.
Um den Risikozuwachs beziehungsweise die erhdhten
Finanzierungskosten adidquat einschétzen beziehungs-
weise begrenzen zu kénnen, bedarf es jedoch einer Ge-
samtsicht auf gleichbleibende, zuwachsende und gege-
benenfalls auch abnehmende Risiken, aber auch eines
Ubergangsprozesses, der Lern- und Wettbewerbseffekte
im Bereich der Finanzierung ermoglicht.

Fir die Ausgestaltung des zukiinftigen Flankierungs-
rahmens sollte ein Perspektivwechsel von einem For-
derinstrument mit sehr weitgehender Differenzierung
und Diversitét der Regelungen (bis zum Mikromanage-
ment) hin zur (schrittweisen) Schaffung eines addquaten
Marktdesigns mit starkeren Makrosteuerungsansétzen
vollzogen werden. Das langfristige Ziel ist die Schaffung
von konsistenten, systemweit und langerfristig angeleg-
ten Koordinations- und Finanzierungsmechanismen so-
wie das strukturelle Zusammenfithren der Flankierungs-
malinahmen fir die regenerative Stromerzeugung und die

langfristig unverzichtbaren Flexibilitdtsoptionen.

- Jenseits dieser explizit zukunftsgerichteten Aspekte muss

berticksichtigt werden, dass sowohl der bisher aufgebaute
Kapitalstock im Bereich der regenerativen Stromerzeu-
gung als auch die mit den entsprechenden langfristigen
Forderzahlungen im System verankerten Anreizmecha-
nismen das Gesamtsystem der Stromerzeugung noch fiir

einen ldngeren Zeitraum mafgeblich pragen werden.
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- Dariiber hinaus ist zu wiirdigen, dass die Orientierung
des Flankierungssystems fiir die regenerative Stromer-
zeugung in langfristig robuste Strukturen eines neuen
Marktdesigns elementar vom Vertrauen in diese Struktu-
ren beziehungsweise in den Ubergangsprozess in Rich-
tung dieser Strukturen abhéngt. Einen wichtigen Testfall
tiir die Belastbarkeit dieser Vertrauensannahme bildet
dabei der Umgang mit den in der Vergangenheit einge-
gangenen Verpflichtungen aus dem bisher geltenden EEG.
Wenn hier der Vertrauensschutz nicht gewahrt bleibt,
kann kaum davon ausgegangen werden, dass der fiir die
zukiinftige Ausrichtung des EEG notwendige Vertrauens-
vorschuss gewéhrleistet ist.

- In politischer Hinsicht sollte neben dem Ubergang zu ei-
ner eher marktdesign-orientierten Perspektive auch die
Gewgéhrleistung einer breiten Beteiligung am Umbau der
Stromversorgung als wesentliche Leitplanke bewusst
verfolgt werden. Hierbei sind weniger Finanzierungs-
fragen als die Gewéhrleistung moglichst einfacher und
transparenter Regelungen sowie die Vermeidung langer
Vorlaufzeiten mit erheblicher Kapitalbindung von beson-

derer Bedeutung.

Nur unter Berticksichtigung dieses vergleichsweise breiten
Horizonts von Herausforderungen und Handlungsoptionen
wird eine Reform des EEG gelingen kénnen, die einerseits
anschlussfdhig zum bisherigen System bleibt, gleichzeitig
aber einen maligeblichen Schritt in Richtung eines zukiinf-
tigen Marktdesigns geht und dabei auf einem Pfad bleibt,
der die Erreichung der mittel- und langfristigen Aus- und

Umbauziele fiir das Stromsystem sichert.

2.5.2 Pramissen des Reformmodells

Jegliche Reform des EEG wird sehr maf3geblich von einer
letztlich politisch vorzunehmenden Bewertung der Pramis-
sen und einiger, auch wissenschaftlicher, Grundiiberzeu-
gungen abhéngen, die dafiir jedoch transparent und dem
politischen Prozess zugédnglich gemacht werden miissen.

Je transparenter diese Grundiiberzeugungen und die dar-
aus abgeleiteten Pramissen und Umsetzungskonzepte sind,
desto diskursféhiger sind letztlich die darauf basierenden
Modelle und als umso robuster konnen sich die abgeleiteten

Lésungen erweisen.

Vor diesem Hintergrund ergeben sich die nachfolgend be-
schriebenen Pramissen vor allem aus grundsétzlichen ener-
giewirtschaftlichen Herausforderungen beziehungsweise
Erwégungen, die in den vorstehenden Abschnitten skiz-
ziert wurden. Dartber hinaus werden aktuell beobachtbare
energiepolitische Trends berticksichtigt; insbesondere wird
aber versucht, die verschiedenen Facetten der Herausforde-
rungen fiir eine Weiterentwicklung des EEG miteinander zu

verknipfen.

Pramisse 1:
Das Grundmodell des EEG sto6Rt auch nach der Novelle
2014 an seine Grenzen.

Nachdem die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
einen Anteil von etwa einem Viertel des deutschen Strom-
aufkommens tiberschritten hat, wird sie in naher Zukunft
deutlich Uiber ein Drittel des Stromaufkommens représen-
tieren, soll nach etwas mehr als einer Dekade die Hélfte der
Stromerzeugung abdecken und so das Stromversorgungs-
system in einzelnen, aber immer ldngeren Zeitrdumen klar
dominieren. Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage,
welche der oben genannten Kernelemente des heutigen EEG
einer Anpassung bedtirfen. Hier sind insbesondere von Be-

deutung:

- erstens der Blick auf die notwendigen Koordinations-
prozesse mit dem konventionellen Teil des Stromversor-
gungssystems (das heit konventionelle Kraftwerke, aber
auch nachfrageseitige Flexibilitdt und Speicheroptionen)
im Bereich der Stromerzeugung, aber — mit wachsender
Relevanz - auch im Bereich der Systemdienstleistungen;

- zweitens der Blick auf die notwendigen Optimierungs-
prozesse zwischen den erneuerbaren Stromerzeugungs-
optionen, auch und besonders mit dem Blick auf system-
dienliche Auslegung und systemdienlichen Betrieb der
Regenerativkraftwerke;

- drittens der Blick auf die Einbettung der Erneuerbaren
Energien in einen Strommarkt, der seit nunmehr 15 Jah-
ren liberalisiert und zunehmend grenziiberschreitend

integriert ist.
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Die Kombination von Abnahmegarantie mit statischen,
kostenorientierten Garantiepreisen im klassischen EEG-
Modell konnte - vor allem in der mittel- und ldngerfristi-
gen Perspektive — die notwendige Koordination regenerati-
ver Stromerzeugung mit dem konventionellen Segment des
Stromsystems nicht ausreichend sicherstellen, auch wenn
im Rahmen des EEG einige Versuche unternommen wurden
(Flexibilitatsboni etc.), zumindest einige gravierende Fehl-
steuerungen zu beheben. Mit dem EEG 2014 sind hier einige
Verbesserungen vorgenommen worden, gleichwohl werden
auch im Modell der verpflichtenden Direktvermarktung mit
gleitender Marktprémie (auch in Kombination mit dem Re-
ferenzertragsmodell in seiner heutigen Auspragung) keine
ausreichenden Anreize fiir eine aus Sicht des Gesamtsys-
tems der Stromversorgung optimierte Auslegung von rege-
nerativen Erzeugungsanlagen gegeben werden. Die system-
dienliche Auslegung und der systemdienliche Betrieb von
Regenerativkraftwerken erfordern also wirksamere Mecha-
nismen, die die Leistungsfahigkeit des heutigen EEG auch
nach der Novellierung 2014 deutlich iibersteigen.

Fir eine Integration des erneuerbaren und des konventi-
onellen Segments sind daher bereits in der anstehenden
Dekade deutliche Verdnderungen des Flankierungsinstru-
mentariums fir die Erneuerbaren Energien unausweich-
lich. Zugleich muss auch der Rahmen fiir den konventio-
nellen Strommarkt weiterentwickelt werden, damit fossile
Kraftwerke, Speicher und nachfrageseitige Optionen die
Erneuerbaren Energien optimal ergdnzen konnen. Fiir die
Optimierung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien un-
tereinander entsteht jedoch ein unabweisbarer Handlungs-
bedarf wahrscheinlich erst jenseits der ndchsten zehn Jahre.
Daher muss diese Thematik bei der aktuellen Diskussion
nicht im Vordergrund stehen. Insgesamt resultiert dennoch
aus der energiewirtschaftlichen Notwendigkeit einer qua-
litativ und quantitativ anderen Koordination und Optimie-
rung der konventionellen und erneuerbaren Technologien
zur Stromerzeugung ein klarer Verdnderungsbedarf fiir das
derzeitige EEG, bei dem zumindest einzelne Elemente schon

kurzfristig zum Tragen kommen miissen.

Neben den genannten energiewirtschaftlichen Aspekten

(aus einer eher nationalen Perspektive) ist darauf hinzu-

weisen, dass das Fordermodell des heutigen EEG nur sehr
eingeschrinkt mit dem liberalisierten Strommarkt und den
in diesem Kontext Giber kurz oder lang erwartbaren euro-
papolitischen beziehungsweise europarechtlichen An-
forderungen kompatibel sind. Ob und vor allem wann sich
hier politisch oder rechtlich relevante Herausforderungen
ergeben, die Verdnderungen im Forder- und Flankierungs-
system fiir Erneuerbare Energien erzwingen wiirden, ist im
Lichte der aktuellen Entwicklungen nur schwer vorherzu-
sehen und hangt von einer Vielzahl gesamt- und energiepo-
litischer sowie rechtlicher Entwicklungen beziehungsweise
der diesbezlglichen Bewertungen und Einschéatzungen ab.
Gleichwohl gibt es einige grundsatzliche Uberlegungen, auf
deren Grundlage erhebliche europarechtliche und libera-
lisierungspolitische Herausforderungen erwartet werden

koénnen:

- Beihilferechtliche Fragestellungen sind fiir das EEG und
seine Vorlauferregelung stets von hoher Relevanz gewe-
sen. Ob und wie lange sich die Position halten l4sst, dass
zentrale Regelungen des EEG nicht unter die EU-rechtli-
che Definition von Beihilfen fallen, ist ungewiss. Gleiches
gilt fiir Anforderungen, die mit den zunéchst bis 2020
geltenden EU-Leitlinien fiir die Bewertung etwaiger Bei-
hilfetatbestdnde gesetzt werden, wobei fiir den Zeitraum
nach 2020 weitere Verscharfungen erwartet werden
koénnen. Die Ausrichtung der aktuell in Kraft gesetzten
Regelungen (EC 2014) zu dieser Fragestellung zeigen aber
auch, dass sich gegebenenfalls Beihilfen fiir die Marktin-
tegration von umweltentlastenden Technologien leich-
ter rechtfertigen lassen als Beihilfen, die die einschlagi-
gen Produktionsanlagen komplett auerhalb des Marktes
stellen. Gleiches gilt fiir die Bewertung von klar als Inves-
titionsbeihilfen angelegten Finanzierungsmechanismen
im Vergleich zu Betriebskostenbeihilfen.

- Daneben wird sich Gber kurz oder lang unvermeidlich die
(politische und rechtliche) Frage stellen, ob in einem libe-
ralisierten Strommarkt das dem EEG weiterhin zugrunde
liegende Kostenerstattungsprinzip aufrechterhalten wer-
den kann, wenn dieses Prinzip einerseits fiir relevante
und schnell weiter wachsende Anteile des Stromaufkom-
mens zum Tragen kommt, zugleich aber bei anderen Sys-

temkomponenten (Back-up-Kraftwerke, nachfrageseitige
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Flexibilitdtsoptionen, Speicher etc.) erhebliche Marktrisi-
ken getragen werden miissen.

- In einem Strombinnenmarkt mit dem klaren Ziel einer
grenziiberschreitenden Integration wird zumindest ein
Mindestmal} an Integration der erneuerbaren Stromer-
zeugung in die grenziberschreitend angelegten Strom-
marktelemente ermoglicht werden miissen. Dies gilt
weitgehend unabhéngig davon, welches Strommarktde-

sign sich letztlich herausbilden wird.

Wann und mit welcher Stringenz sich diese energiepoliti-
schen und -rechtlichen Herausforderungen konkret mate-
rialisieren werden, ist und bleibt spekulativ. Mit Blick auf
die in den aktuellen Richtlinien fiir Beihilfen im Bereich
Umweltschutz und Energie (EC 2014) erkennbaren strate-
gischen Ausrichtungen wird auch weiterhin erheblicher
Handlungsbedarf bestehen bleiben. Vor diesem Hinter-
grund sollten die genannten Aspekte bereits in den zeitnah
verfolgten Reformschritten fiir das EEG Berticksichtigung
finden, um die gegebenenfalls erforderlichen Anpassungs-
prozesse so reibungsarm wie moglich beziehungsweise mit

einem Minimum an Briichen gestalten zu konnen. Insbe-

sondere gilt dies fiir diejenigen Elemente einer EEG-Reform,

welche fiir die systemdienliche Integration der Erneuerba-

ren Energien ohnehin notwendig erscheinen.

Pramisse 2:
Die Vorteile des bisherigen EEG sollen — soweit wie
maglich - erhalten bleiben.

Die notwendige Reform des EEG wird aus verschiedenen
Griinden als sukzessiver, aber gleichzeitig ldngerfristigen
strategischen Linien folgender Prozess gestaltet werden

missen. Einen wesentlichen Aspekt bildet dabei die Erhal-

tung einiger zentraler Errungenschaften des derzeitigen EEG:

- die Erhaltung eines robusten Ausbaupfades fir die Er-
neuerbaren Energien ohne gréRere Verunsicherungspha-
sen;

- die Erhaltung der Vielfalt von (neuen) Investoren, Betrei-
bern und Finanzierungsinstitutionen fiir dieses Teilseg-
ment der Stromversorgung, die eine 6konomische Teil-
habe vieler Akteure am Ausbau der Erneuerbaren Energie
ermoglicht und die gesellschaftliche Akzeptanz erhoht;

- die Erhaltung eines addquaten Risikoprofils fiir Investo-
ren, das bisher durch die Eingrenzung der Erlésdauer-,
Erléshohen- und der Vermarktungsrisiken (siehe Ab-
schnitt 2.4.2) gesichert wurde;

- die Erhaltung nicht unerheblicher Innovationsanreize
durch die Schaffung eines Leitmarktes mit hinreichend
groller Nachfrage.

Ein reformiertes EEG wird diese Errungenschaften, die
teilweise mit anderweitigen Nachteilen oder zukiinftigen
Risiken fiir das Gesamtsystem verbunden sind, nicht in
ganzer Breite erhalten kénnen. Dort, wo sinnvoll moglich,
beispielsweise durch eine geeignete Abfolge bestimmter
Reformschritte, sollten diese Errungenschaften jedoch stets
im Blick behalten werden. Dies gilt insbesondere fiir die
Begrenzung des Gesamtrisikos der Investoren auf ein Malf,
das die 6konomische Teilhabe am Umbau des Stromsystems
weiterhin auf eine breite Basis stellt, sowie die Sicherung
einer angemessenen Technologiebandbreite, die innova-
tionspolitisch und im Hinblick auf die Entwicklung der

Stromnetze und von Flexibilitdtsoptionen bedeutsam ist.

Pramisse 3:
Preissignale sollen eine wichtige Rolle spielen.

Das zukiinftige Stromversorgungssystem wird, anders als
bisher, durch eine hohe Zahl von Erzeugungs- und Spei-
cheranlagen sowie in der Perspektive durch eine zuneh-
mende Zahl von nachfrageseitigen Flexibilitdtsoptionen
gekennzeichnet sein. Bereits heute, bei einem Anteil Erneu-
erbarer Energien am gesamten Stromaufkommen von iiber
25 Prozent, werden insgesamt etwa 1,5 Millionen Stromer-
zeugungsanlagen betrieben. Diese hohe Zahl von Anlagen
lasst sich zwar einer tberschaubaren Anzahl von Technolo-
gieclustern zuordnen, die konkreten Einsatz- und Standort-
bedingungen technischer, geografischer, meteorologischer
beziehungsweise wirtschaftlicher Art variieren jedoch
erheblich. Zukiinftig wird sich diese Vielfalt noch deut-

lich erhdhen. Auch wenn fir Teilbereiche der notwendigen
Koordination durchaus auch regulative Ansétze vorstellbar
sind (von Hoch- und Niedrigtarifzonen fiir Einspeisevergii-
tungen bis hin zu Verboten fiir bestimmte Anlagenkonfigu-

rationen), kann ein solches Stromsystem mit seinen viel-
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faltigen Einflussgréflen und Wechselwirkungen zumindest
in Bezug auf Entscheidungen tiber die Betriebsweise der
Erneuerbare-Energien-Anlagen letztlich nur auf der Basis
von Preissignalen aus wettbewerblichen Prozessen effektiv
und effizient koordiniert werden.

Dabeiist es im Grundsatz nicht von Belang, dass sich die
Uber den Strommengen-(Energy-only-)Markt erzeugten
Preissignale derzeit vor allem auf Basis der Betriebskosten
von fossilen Kraftwerken herausbilden. Auch in einem mehr
oder weniger vollstdndig auf Erneuerbaren Energien basie-
renden Strommarkt werden letztlich alle Betriebsentschei-
dungen auf der Basis kurzfristiger Grenzkosten getroffen,
und somit wird sich gegebenenfalls die Nachfrage (auch) auf
dieser Basis anpassen. Dies gilt in jedem Fall fiir einlastbare
Erzeugungsanlagen im Bereich der Erneuerbaren Ener-
gien (Biomasse, Wasserkraft, Geothermie), aber in letzter
Konsequenz auch fiir dargebotsabhéngige Windkraft- und
Solarstromanlagen, deren Erzeugung bei fehlender Nach-
frage (aus dem - gegebenenfalls deutlich flexibilisierten —
Endverbrauch oder aus Speicheranlagen) iiberfliissig wird.
Nicht zuletzt werden perspektivisch Erneuerbare Energien
auch eine wesentliche Rolle in den Systemdienstleistungs-
markten spielen und spielen miissen. Die Optimierung des
Betriebsregimes zwischen dem Strommengenmarkt und den
tir Erneuerbare Energien und andere Flexibilititsoptionen
konsequent geéffneten Systemdienstleistungsmarkten wird
letztlich nur auf Basis moglichst unverzerrter Preissignale

umgesetzt werden kénnen.

Bereits auf der Grundlage derartiger qualitativer Uberle-
gungen wird deutlich, dass die Preissignale des Strommen-
genmarktes auch fiir Stromerzeugungsanlagen auf Basis
Erneuerbarer Energien zumindest fiir die Einsatzoptimie-
rung (das heil3t den systemdienlichen Betrieb) eine erhebli-
che Bedeutung erlangen sollten. Hierbei ist es von nachge-
ordneter Bedeutung, iiber welchen konkreten Mechanismus
die regenerativen Stromerzeuger mit diesen Preissignalen
konfrontiert werden. Die Bandbreite reicht hier von variab-
len Bestandteilen der Garantievergtitungen bis hin zur ver-

pflichtenden Direktvermarktung.

Wenn diese Einsatzoptimierung auf der Basis von Strom-
preissignalen vollzogen wird, entsteht fir die entsprechen-
den Anlagen Einkommen. Dieses Einkommen leistet einen
Beitrag zur Refinanzierung der Investitionen in Kraftwerke
auf Basis Erneuerbarer Energien, auch wenn dieser Beitrag
bis auf Weiteres voraussichtlich nur einen Teil des gesamten
Refinanzierungsbedarfs decken wird. Das Einkommen aus
dem Strommengenmarkt wird sicherlich das Investitions-
kalkil fiir einlastbare erneuerbare Kraftwerke verédndern.
Ob auch die Auslegung von dargebotsabhédngigen Erzeu-
gungsanlagen durch das (erwartete) Strompreissignal sig-
nifikant beeinflusst wird, héngt stark von den energiewirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen ab (vgl. Kapitel 4). Ebenso
ist auf der qualitativen Ebene nicht eindeutig bestimmbar,
ob eine (langfristig) sinnvolle, systemgerechte Optimierung
des Mixes der verschiedenen erneuerbaren Erzeugungs-
technologien erzielt werden kann. Dies ist aber keineswegs
grundsatzlich auszuschliefRen. Hierzu werden letztlich brei-
tere praktische Erfahrungen gesammelt werden miissen,
die dann in weitere Schritte der Reform des Flankierungs-
rahmens fiir Erneuerbare Energien einfliefen kénnen. In
diesem Sinne stellt die mit dem EEG 2014 in einem ersten
Schritt begonnene und noch abgedédmpfte Konfrontation mit
dem Preissignal des Strommengenmarktes fiir Regenerativ-

kraftwerke eine ldngerfristige No-Regret-Option dar.

Pramisse 4:
Die EEG-Reform soll kompatibel zur langfristigen Trans-
formation von Stromsystem und Markt sein.

Das explizite Ziel der Energiewende in Deutschland ist die
sehr weitgehende Umstellung des Stromversorgungssys-
tems auf einen Anteil von mindestens 80 Prozent Erneu-
erbarer Energien bis zur Mitte dieses Jahrhunderts. Die
genaue Ausprigung dieses Stromsystems ist dabei mit Blick
auf technische und wirtschaftliche Entwicklungen in ho-
hem Malle unsicher und letztlich weder plan- noch prog-
nostizierbar. Es gibt jedoch eine Reihe von Eigenschaften
des zukiinftigen Stromsystems, die sich ungeachtet aller

Unsicherheiten vergleichsweise robust beschreiben lassen:

- Es wird sich um ein sehr koordinationsintensives Sys-

tem handeln, das unterschiedliche Erneuerbare Ener-

68



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

gien, Speicher, die Nachfrageseite und gegebenenfalls
einen Restbestand fossiler Residuallastkraftwerke auf
dem Strommengenmarkt und den zukiinftig wahrschein-
lich stark an Bedeutung gewinnenden Systemdienstleis-
tungsmarkten integrieren muss;

- es wird sich um ein sehr kapitalintensives System han-
deln (dies gilt sowohl fiir Erzeugungsanlagen, Speicher
und Infrastrukturen);

- es soll sich um ein weitgehend CO, - freies, das heif3t auf
Erneuerbaren Energien basierendes System handeln;

- es wird sich um ein infrastrukturintensives Stromsystem
handeln.

Wenn nur die Netzinfrastruktur als Geschéftsfeld im Be-
reich eines regulierten natiirlichen Monopols verbleibt und
sich die Betriebsoptimierung des zukiinftigen Stromsys-
tems auf Basis der Preissignale aus dem Strommengenmarkt
vollziehen wird, dann werden zur Refinanzierung von In-
vestitionen in konventionelle und erneuerbare Erzeugung
sowie in Speicher neben dem Einkommen aus dem Strom-
mengenmarkt mit hoher Wahrscheinlichkeit weitere Ein-

kommensstrome erschlossen werden missen:

- Ein Einkommensstrom fiir die Bereitstellung gesicher-
ter Erzeugungs- oder Speicherleistung beziehungsweise
nachfrageseitiger Flexibilitét (in diesem Bereich wird sich
in den néchsten Jahren die Entwicklung von Kapazitats-
maérkten vollziehen);

- ein Einkommensstrom fiir die Bereitstellung CO,- freier
beziehungsweise regenerativer Erzeugungskapazitdten
(der dann tiber das hier diskutierte EEG-Reformmodell

und seine Weiterentwicklungen realisiert werden kann).

Diese zur Refinanzierung von Investitionen notwendi-
gen Einkommensstrome werden zusétzlich zu den Ein-
kommensstromen aus dem Strommengenmarkt entstehen
missen. Allerdings werden bei ihrer Erzeugung die Wech-
selwirkungen mit dem Einkommensstrom aus dem Strom-
mengenmarkt berticksichtigt werden miissen, da die Hohe
der drei Einkommensstrome miteinander korrespondiert.
Die neuen Einkommensstrome sollten daher so angelegt

werden, dass sie das Preissignal des Strommengenmarktes

als zentrales Optimierungskriterium fiir die Betriebsopti-

mierung des Systems nicht wesentlich verzerren.

Die anstehende Reform des Flankierungsrahmens fiir Er-
neuerbare Energien sollte so weit wie mdglich kompatibel
mit der hier skizzierten Erwartung fiir die kiinftige Struktur
des Strommarktes ausgestaltet werden. Damit wiirde auch
ein Perspektivwechsel vollzogen: Ein reformiertes EEG ist
nicht langer aus der reinen Forderperspektive zu betrachten,
aus welcher hoch differenzierte Forderansétze eher un-
problematisch sind. Stattdessen muss es konzeptionell den
Anforderungen gentigen, die an Regelungen zur Umsetzung
eines neuen Marktdesigns zu stellen sind. Dazu gehoren
moglichst iibergreifende und konsistente Regelungsstruk-
turen im Allgemeinen sowie insbesondere die Ausrichtung
auf Optimierungen zwischen den Segmenten des Stromsys-
tems und zwischen den Strommengen- und Systemdienst-
leistungsmaérkten.

Pramisse 5:
Die Integration von erneuerbarer und konventioneller
Erzeugung soll verbessert werden.

Auch mit dem EEG 2014 sind die Abschottungen zwischen
dem erneuerbaren und dem konventionellen Segment des
Stromsystems nur teilweise abgebaut worden. Dies fiihrt
teilweise zu kontraproduktiven Effekten im Hinblick auf
die erforderliche Transformation des Erzeugungssystems:
Wiéhrend im Bereich der konventionellen Residuallastde-
ckung der Beitrag von aus technischen oder 6konomischen
Grinden unflexiblen Grundlastkraftwerken zuriickgedréngt
werden muss, werden durch die fixe Garantievergiitung des
EEG die Errichtung von unflexiblen Regenerativkraftwer-
ken (Anlagen mit geringer Leistung und hoher Jahresauslas-
tung zum Beispiel im Bereich der Biomasse) angereizt. Fiir
einlastbare Regenerativkraftwerke ist ein gemeinsamer Op-
timierungsraum mit der konventionellen Stromerzeugung
sowohl mit Blick auf Betriebsentscheidungen (hier sind mit
dem EEG 2014 Verbesserungen erfolgt) als auch beziiglich
der Anlagenauslegung (hier verbleiben auch nach dem EEG
2014 kontraproduktive Anreize) sinnvoll und letztlich un-

ausweichlich.
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Eine differenziertere Situation ergibt sich fiir die darge-
botsabhéingigen Erneuerbaren Energien mit kurzfristigen
Grenzkosten von nahe null. Hier verbleibt nach erfolgter
Anlagenauslegung beziehungsweise Investition im We-
sentlichen die Entscheidung, ob die Anlage zu bestimmten
Zeitpunkten betrieben werden soll oder nicht. Eine Ent-
scheidung fiir den Nichtbetrieb kann einerseits fiir den Fall
negativer Strompreise sinnvoll sein - in Situationen also,
die aktuell nur selten und aufgrund einer teilweise schwer
erklarbaren Preisbildungslogik entstehen (EWI 2010,
BNetzA 2013), gleichwohl aber in Zukunft haufiger auftre-
ten werden. Andererseits bildet die Entscheidung fiir einen
angedrosselten Betrieb einer Erzeugungsanlage zur Erzie-
lung von Einkommen aus den Systemdienstleistungsmaérk-
ten durchaus eine sinnvolle Handlungsoption, wenn sie
unter Berticksichtigung eines moglichst unverzerrten Opti-

mierungskalkiils getroffen wird.

Dessen ungeachtet kénnte argumentiert werden, dass eine
Fortfithrung der Abschottung der dargebotsabhéngigen
Erzeugungstechnologien vom Strommengenmarkt fiir die
konventionelle und die einlastbare erneuerbare Stromer-
zeugung zumindest bis auf Weiteres nicht zu nennenswer-
ten Herausforderungen fiir das Stromsystem fithren wiirde
oder sogar langerfristig erhaltenswert sei (IZES 2012). Dem
steht jedoch gegentber, dass erstens keineswegs ausge-
schlossen werden kann, dass die (erwarteten) Einkommens-
strome aus dem Strommengenmarkt auch systemdienliche
Verdnderungen bei der Auslegung der Anlagen bewirken
koénnen. Zweitens ist unsicher, ob und wie lange eine solche
Abschottung im Lichte des européischen Binnenmarktes fiir
Elektrizitat bestandskraftig sein kann.

Letztlich bedarf es also umfassender Abwéagungen, ob die
Vorteile einer durchgéngigen Integration der Erneuerba-
ren Energien in den Strommengenmarkt die Nachteile ei-
ner solchen Einbeziehung aufwiegen kénnen. Hierbei ist
zu berlicksichtigen, dass im Falle einer solchen Integration
unausweichlich die Moglichkeit von ergdnzenden Einkom-
mensstromen vorgesehen werden muss. Als Vorteile stehen
somit ein (bis auf Weiteres begrenzter) Optimierungsspiel-
raum fiir die dargebotsabhéngige Stromerzeugung, eine

mogliche Optimierung der Anlagenauslegung sowie gerin-

gere politische beziehungsweise rechtliche Risiken dem
Nachteil eines hoheren Erléshohenrisikos fiir Investoren
und Betreiber von Wind - und Solarstromanlagen gegen-
iber. In vorldufiger Abwagung ergibt sich auf Ebene der
Pramissen eine Praferenz fiir die volle Marktintegration,
deren konkrete Rahmenbedingungen jedoch im Folgenden

auf der Detailebene kritisch gepriift werden sollen.

Pramisse 6:

Die Reform soll in Uberschaubaren Schritten erfolgen,
Lernprozesse berucksichtigen und zu Vereinfachungen
fuhren.

Eine ambitionierte Reform des EEG wird nur gelingen kon-
nen, wenn die angestrebten Verdnderungen in ausgewdahl-
ten, hinsichtlich der bisherigen Errungenschaften beson-
ders zentralen Regelungen auf den Regelungsbestand des
derzeitigen EEG aufbauen und diese — gegebenenfalls auch
mit drastischen Verdnderungen — weiterentwickeln. Hier
bedarf es klarer und transparenter Entscheidungen, an wel-
chen Stellen die Reform bereits in einer ersten Stufe deutli-
che Veranderungen mit sich bringen soll, an welchen Stellen
weitergehende Reformschritte die Existenz breiter abge-
sicherten Wissens oder bestimmter Dienstleistungen im
Markt erfordern und welche Effekte sich aus einer Ent-

wicklung des Marktdesigns generell ergeben.

Angesichts der historisch gewachsenen Komplexitét des
derzeitigen EEG bildet die Suche nach Vereinfachungs-
moglichkeiten ein wichtiges Kriterium fiir die Erarbeitung
von Reformvorschldgen. Dessen ungeachtet sollte die Suche
nach Vereinfachungsméglichkeiten berticksichtigen, dass
eine komplexe Materie zu regeln ist. Insbesondere mit Blick
auf die Kostenfrage fiir die Verbraucher ist zu konstatieren,
dass Vereinfachungen im EEG oft zu zusétzlichen Renten
(Mitnahmeeffekten) fiir Regenerativkraftwerke mit be-
sonders glinstigen Kostenstrukturen (aufgrund eingesetz-
ter Technologien, Standorte etc.) fiihren kénnen. Vor diesem

Hintergrund werden Ansétze zur Vereinfachung stets auch

17 Sokénnten sich etwaige Beihilfetatbestdnde auf
die explizit der Investitionsfinanzierung zuzurech-
nenden Einkommensstréme beschrénken.
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gegen die entsprechenden Kosteneffekte fiir die Verbrau-

cher abgewogen werden.

Insgesamt soll der Versuch unternommen werden, einen
deutlichen Fortschritt bei der qualitativen Weiterentwick-
lung des EEG zu erzielen, der Giber graduelle Veranderungen
an einigen wenigen Punkten eines in seinen Grundstruk-
turen unverdnderten Modells hinausgeht. Gleichzeitig soll
der Reformvorschlag anschlussfdhig zum derzeitigen Modell
und zum aktuellen Entwicklungsstand der erneuerbaren

Stromerzeugung bleiben.
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3 Spezifikation des Reformmodells

3.1 Grundstruktur des Reformmodells

Im Gesamtkontext der beschriebenen Rahmenbedingungen,
der daraus abgeleiteten Prémissen und der spezifizierten
Reformintensitét ergeben sich die folgenden Eckpunkte des
Reformmodells, das sich zunédchst auf die Preissignale be-
ziehungsweise Finanzierungsbeitrage fir die Stromerzeu-

gungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Energien beschrénkt.

Charakterisiert ist das Grundmodell des hier entwickelten
und analysierten Reformvorschlags durch die folgenden Re-

gelungen:

- Das Modell bezieht sich ausschlieRlich auf Neuanlagen,
die nach der rechtlichen Umsetzung des Modells in Be-
trieb gehen. In die Besitzstdnde der im bisherigen EEG-

Rahmen errichteten Anlagen wird nicht eingegriffen.

Grundkonzept des Modells einer wertoptimierten EEG-Reform

- Die Anlagenbetreiber erhalten einen ersten Einkom-
mensstrom aus den Vermarktungserldsen, bei denen sich
der Wert des erzeugten Stroms aus dem zeitlichen Verlauf
der Stromerzeugung und den zum jeweiligen Zeitpunkt
geltenden Spotmarktpreisen fur Strom ergibt.

- Die Anlagenbetreiber erhalten dartiber hinaus eine Pra-
mie zur Schlieung der Finanzierungsliicke. Diese Préamie
soll das Preissignal des Strommengenmarktes mdglichst
wenig verzerren und damit als ex ante festgelegte, an
Systemdienlichkeit orientierte Kapazitdtszahlung ausge-
staltet sein, die zunédchst nach Technologiegruppen diffe-
renziert werden sollte.

- Die Hohe dieser Kapazitatspramie soll fiir jede Jahresko-
horte der Neuanlagen iiber einen ldngeren Zeitraum hin-
weg garantiert werden, um das Erléshéhen- und Erlés-

dauerrisiko fir Anlagenbetreiber zu begrenzen.

Abbildung 10

fixe
Kapazitatspramie

fixe technologiespezifische
Kapazitatspramie

Einkommen aus
Kapazitatspramie
|

ggf. Zahlungen fur Sonderziele:

Innovationspramie (temporar)

Erneuerbare-Energien-
Anlagenbetreiber

Einkommen aus der
Vermarktung (direkt/indirekt)

Vermarktungserlose

Strommengen- (Energy-only-)

und Regelenergiemarkte

Oko-Institut
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- Sonderziele wie zum Beispiel der Innovationsprozess im
Bereich der Offshore-Windenergie sollen tiber klar abge-
grenzte und transparente Regelungen umgesetzt werden.

- Die Kapazitdtspramie soll so festgelegt werden, dass ei-
nerseits ein Teil des Strompreisrisikos von den Anlagen-
betreibern tibernommen, gleichzeitig aber die aus der
Volatilitat des Strommengenmarktes resultierenden Ri-
sikokosten, aber auch die entsprechenden Mitnahmeef-
fekte begrenzt werden.

- Das Modell soll moglichst vereinfacht werden, wobei eine
Balance zwischen Vereinfachung und inframarginalen
Verteilungseffekten gefunden werden soll.

- Die Einbeziehung der Vermarktungserlose soll so gestal-
tet werden, dass die Anschluss-, Abnahme- und Vergii-
tungspflicht fiir regenerative Stromerzeugungsanlagen im
Grundsatz nicht angetastet wird. Der Vorrang fiir Strom-
erzeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Energien
bleibt also explizit bestehen.

Die Ausgestaltung, die Bedeutung und die Interaktionen
zwischen den einzelnen Regelungen konnen bis zu einem
gewissen Grad auf einer qualitativen Ebene beschrieben,
eingegrenzt und bewertet werden. Daher wird im Folgenden
ein zweistufiger Analyseansatz verfolgt: In den Abschnitten
3.2 bis 3.4 wird die Grundstruktur des Reformmodells fiir
die einzelnen Elemente weiter spezifiziert, darauf aufbau-
end wird eine Reihe von Regelungstatbestdnden in Kapitel 6

weiterfiihrenden, quantitativen Analysen unterzogen.

3.2 Kernmodell

3.2.1 Erlose am Strommengenmarkt

3.2.1.1 Vorbemerkungen

Preissignale aus dem Strommengenmarkt sollen Einfluss auf
Betriebs- und Investitionsentscheidungen der Anlagenbe-
treiber haben - dies ist eine der Pramissen, die zu dem hier
untersuchten Reformmodell fithrt. In diesem Abschnitt wird
diskutiert, wie Preissignale an Anlagenbetreiber weiterge-

geben werden kénnen.

Die Entwicklung der Preise am Strommengenmarkt wird

von einer Vielzahl von Faktoren beeinflusst: Einerseits re-

flektieren die Preise vergleichsweise dynamische energie-
wirtschaftliche Rahmenbedingungen wie das Niveau der
Stromnachfrage und die aktuellen Brennstoffpreise. Ande-
rerseits geben sie eher trdge Charakteristika des Stromsys-
tems wie die Struktur des verfiigharen (konventionellen und
regenerativen) Kraftwerksparks wieder. Dartiber hinaus
integrieren sie aber auch energie- beziehungsweise klima-
politische Rahmensetzungen wie CO,-Preise (zum Beispiel
tber das EU-Emissionshandelssystem) oder die Finanzie-
rung von Kraftwerken vollstdndig aulerhalb des Marktes,
die im Markt dann letztlich wie Erzeugungsoptionen mit
kurzfristigen Grenzkosten von null wirken, auch wenn die

kurzfristigen Grenzkosten in der Realitdt hoher liegen.

Preissignale stellen im Grundsatz einen sehr effektiven
Koordinationsmechanismus fiir die Optimierung kurzfris-
tiger Betriebsentscheidungen dar. Dies gilt fiir die Einsatz-
reihenfolge der Erzeugungsoptionen, in begrenztem — aber
durchaus deutlich erweiterbarem — Mal3e fiir die kurzfristig
flexible Stromnachfrage sowie flir den Be- und Entladungs-
betrieb von Speichern. Gleichzeitig kann der Ertrag aus dem
Strommengenmarkt zumindest prinzipiell Investitionsent-
scheidungen zugunsten einer aus Sicht des Gesamtsystems
optimierten Technologiewahl beziehungsweise Anlagen-
auslegung der Regenerativkraftwerke beeinflussen, wobei
hier nicht nur das Profil der im Zeitverlauf unterschiedli-
chen Preise, sondern auch deren Héhe von entscheidender
Bedeutung sind. Fiir die Umsetzung der Prémisse, dass das
Preissignal des Strommengenmarktes fiir die Betreiber von
Anlagen zur Nutzung von Erneuerbaren Energien kinftig
als ein wesentlicher Anreiz zur Optimierung von Anlagen-
auslegung und -betrieb dienen soll, stehen verschiedene
Moéglichkeiten zur Verfiigung. Dabei ist auf der grundsatzli-

chen Ebene zu unterscheiden, ob

- das Preissignal als variable Einspeisevergtitung im Rah-
men einer Abnahme- und Vergiitungspflicht der Netzbe-
treiber ausgestaltet wird oder

- der aus Erneuerbaren Energien erzeugte Strom von den
Anlagenbetreibern beziehungsweise deren Dienstleistern

selbst vermarktet werden muss (Direktvermarktung).
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Die Entscheidung fiir oder gegen eine dieser beiden Va-
rianten hingt auf der grundsétzlichen Ebene mafgeblich
von der Entscheidung ab, ob den einzelnen Anlagenbetrei-
bern neben einem Erloshohenrisiko auch ein Erlosdauerri-
siko und andere Vermarktungsrisiken (vor allem im Sinne
der Ausgleichsrisiken) zugeordnet werden sollen, bezie-
hungsweise welche weiteren Vor- und Nachteile sich fiir
die unterschiedlichen Strommarktakteure aus einer solchen
Risikozuordnung ergeben. Gerade mit Blick auf die sehr un-
terschiedlichen Akteursperspektiven kénnen sich jedoch
auch Kombinations- oder Optionsregelungen als sinnvolle
beziehungsweise interessante Modelle erweisen, wenn auch
tiir solche Varianten gegebenfalls die Problematik des Risi-

koausgleichs entsteht.

Fir einen zur aktuellen Situation anschlussfdhigen Reform-
vorschlag bilden die mit dem EEG 2014 geschaffenen Ver-
marktungsregelungen den Ausgangspunkt:

- alle neu zugebauten EEG-Anlagen unterliegen grundsatz-
lich der verpflichtenden Direktvermarktung;

- ausgenommen von dieser Verpflichtung sind ab 2017 An-
lagen mit einer installierten Leistung von maximal 100
Kilowatt;

- dartiber hinaus kénnen alle Anlagen eine Abnahme durch
den Netzbetreiber verlangen, wenn sie einen erheblichen

Abschlag (20 Prozent) der Einspeisevergiitung hinnehmen.

Im Rahmen des hier beschriebenen Reformmodells wird
zundchst davon ausgegangen, dass das Preissignal aus dem
Strommengenmarkt in voller Hohe an die Anlagenbetrei-
ber weitergegeben wird. Anders als in der bisherigen Fest-
verglitung und auch anders als in der seit der EEG-Novelle
2014 vorgesehenen gleitenden Marktpramie muss der An-
lagenbetreiber somit das Preisrisiko aus dem Strommen-
genmarkt in voller Hohe selbst tragen. Weder kurzfristige
noch ldngerfristige Verdnderungen der Strompreise wer-

den kompensiert.'® Nur so kann der durch die Weitergabe

18 Im Gegensatz hierzu sorgt die gleitende Marktpramie
des heutigen EEG daftir, dass mittel- und ldngerfristi-
ge Verdnderungen der Strompreise durch Nachjustierungen
der Marktpramie ausgeglichen werden.

des Strompreissignals an die Anlagenbetreiber bezweckte
Steuerungseffekt vollstandig realisiert werden. Alternativ
hierzu wére auch denkbar, das Preissignal (zum Beispiel fiir
bestimmte erneuerbare Technologien) nur in abgeschwéch-

ter Form wirksam werden zu lassen.

Ungeachtet der gewédhlten Regelung muss jedoch beachtet
werden, dass die Signifikanz des Preissignals und damit der
Umfang der zusétzlich notwendigen Finanzierungsbeitrége
auch von den am Markt herrschenden Preisniveaus abhén-
gen. Die damit verbundenen und gegebenenfalls erheblichen
Unsicherheiten (vgl. Kapitel 4) miissen somit in jedem Fall

in anderen Regelungstatbestdnden, fiir deren Ausgestaltung
oder Einordnung (Prdmienhdhe etc.) die Einbeziehung des
Preissignals aus dem Strommengenmarkt von erheblicher

Bedeutung sein kann, Berticksichtigung finden.

3.2.1.2 (Standard-)Option 1: Direktvermarktung

Wie im EEG 2014 als Standardvariante vorgesehen, wer-
den die Anlagenbetreiber verpflichtet, ihren Strom selbst an
Dritte zu vermarkten beziehungsweise dies durch Dienst-
leister vornehmen zu lassen, um den die Prdmienzahlung
ergdnzenden Einkommensstrom aus dem Strommengen-
markt zu realisieren. In vereinfachter Betrachtung wird der
Anlagenbetreiber aus der Direktvermarktung einen Erlos
erzielen, der dem Wert des erzeugten Stroms an der Strom-
boérse entspricht.”® In dieser Ausgestaltungsoption wiirden
die Anlagenbetreiber im Reformmodell in einem grof3e-

ren Umfang einem Erloshohenrisiko ausgesetzt, als dies im
Rahmen der heutigen gleitenden Marktpramie der Fall ist.
Dies ist auch ein explizites Ziel des Reformmodells, denn
nur so wird sichergestellt, dass nicht nur die kurzfristigen
Schwankungen der Strompreise innerhalb eines Monats,
sondern auch die unterjihrigen und langerfristigen Veran-
derungen der Strompreise in das Investitions- und Be-
triebskalkl der Anlagenbetreiber eingehen.

Die Direktvermarktung befoérdert die Integration der Strom-

erzeugung aus Erneuerbaren Energien in den Strommarkt

19 Bereits im Rahmen der derzeitigen Regelungen
tiir die Direktvermarktung wird ganz iberwie-
gend dieser Vertriebsweg gewahlt (ISI 2013).
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erheblich. Insbesondere fiihrt sie dazu, dass die Anlagen-
betreiber beziehungsweise die von ihnen beauftragten
Dienstleister hohe Anreize bekommen, gute Prognosen tiber
die zu erwartende Stromerzeugung zu erstellen und diese
moglichst auch einzuhalten. Damit kénnen der Bedarf fiir
Regelenergie im Kontext der Einbindung der Erneuerbaren
Energien in den Strommarkt reduziert und die entsprechen-

den Kosten vermieden werden.

Aus Sicht der Anlagenbetreiber hétte das Reformmodell in
der Variante der Direktvermarktung folgende Charakteris-
tika:

- Es bleibt bei der Verpflichtung der Netzbetreiber, die An-
lagen an das Netz anzuschlielen. Dagegen entfallen die
Verpflichtungen, den erzeugten Strom vorrangig abzu-
nehmen und gesondert zu vergiiten. Die Anlagenbetrei-
ber missen den erzeugten Strom selbst vermarkten oder
Dienstleister mit dieser Aufgabe betrauen. Dies fiihrt zu
marktiblichen Chancen und Risiken in Bezug auf die
Vermarktbarkeit des Stroms und die Hohe der Erlose.

- Die Notwendigkeit, den erzeugten Strom direkt zu ver-
markten, wird den Aufbau entsprechender Verfahren (so-
wie insbesondere die Verbesserung von Prognosen fiir die
Stromerzeugung aus fluktuierenden Erneuerbaren Ener-
gien) und die Etablierung von spezialisierten Dienstleis-
tern beférdern. Unter anderem kann auch die Teilnahme
der Erneuerbare-Energien-Anlagen am Markt fiir Rege-
lenergie ermoglicht werden. Hierdurch kann die Markt-
integration der Erneuerbaren Energien beschleunigt wer-
den. Dies erfordert zugleich eine Reihe von MaRnahmen
zur besseren Anpassung der Marktregelungen an die Be-
dirfnisse und Moglichkeiten der Erneuerbaren Energien.

- Damit die Vermarktung des Stroms moglich ist, miissen
die Anlagen im Regelfall iiber einen fernauslesbaren Last-
gangzahler verfigen und mit fernsteuerbaren Einrich-
tungen zur Regelung der Erzeugungsleistung ausgestattet
sein. Angesichts der mit dem EEG 2014 eingefiihrten Ver-
pflichtung kann diese Voraussetzung als gegeben angese-
hen werden.

- Die Netzbetreiber vergiiten den Anlagenbetreibern die
bereitgestellte regenerative Erzeugungskapazitat gemal}
den im Abschnitt 3.2.2 beschriebenen Regelungen.

- Damit eine Abregelung der Anlagen im Falle von Netzeng-
passen weiterhin moglich ist, gelten die aktuellen Rege-
lungen zum Einspeisemanagement durch die Netzbetrei-
ber grundsatzlich weiter.

- Die Regelungen zum Verkauf des direkt vermarkteten

Stroms als Okostrom entsprechen denen des EEG 2014.

Aus Sicht der Netzbetreiber entstehen aus der Direktver-
marktung, wie sie im Reformmodell vorgesehen ist, folgende
Effekte:

- Die Verpflichtungen zur vorrangigen Abnahme und zur
Vergiitung von aus Erneuerbaren Energien erzeugtem
Strom entfallen. Ebenso entfallen die Walzung einge-
speister Strommengen und der zugehorigen Kosten von
den Verteilnetzbetreibern an den zusténdigen Ubertra-
gungsnetzbetreiber, die Vermarktung der eingespeisten
Strommengen an der Strombdrse und die Ermittlung der
hieraus entstehenden Differenzkosten.

- Anstelle der Auszahlung der gleitenden Marktpréamie
nach dem EEG 2014 tritt die Auszahlung der Préamie fiir
die bereitgestellte Kapazitdt durch die Netzbetreiber.

- Die hieraus entstehenden Kosten erfordern ein — gegen-
uber dem heutigen komplexen Verfahren deutlich verein-
fachtes - Verfahren der Kostenwélzung iiber den Strom-

lieferanten bis zum Endkunden.

Aus Sicht der Lieferanten und der Letztverbraucher von
Strom fihrt die Direktvermarktung zu folgenden Verénde-

rungen:

- Die Lieferanten miissen an die Ubertragungsnetzbetrei-
ber weiterhin eine EEG-Umlage entsprechend der von
ihnen versorgten Letztverbraucher entrichten. Uber diese
Umlage werden die Kosten der Kapazitdtszahlung weiter-
gegeben. Die Prognose der Hohe dieser Umlage wird ge-
geniiber dem heutigen EEG erheblich einfacher und damit
werden die heute bestehenden Erlésrisiken fiir die Liefe-
ranten deutlich reduziert.

- Die Regelungen zum Verkauf des direkt vermarkteten
Stroms als Okostrom entsprechen denen des EEG 2014.

- Die Letztverbraucher tragen weiterhin eine EEG-Umlage
als Teil ihrer Stromrechnung, deren Entwicklung jedoch

76



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

durch die Unabhéngigkeit von der Strompreisentwick-
lung, den Kapazitdtsbezug der Pramienzahlung und die
damit abgebauten Dargebotsunsicherheiten deutlich bes-
ser vorhersehbar ist als im Rahmen des EEG 2014.

Diese Option entspricht also einer sehr weitgehend an-
schlussfdhigen Weiterentwicklung des mit dem EEG 2014
geschaffenen Standardmodells fir die Vermarktung.

3.2.1.3 (Sonder-)Option 2: Variable Einspeisevergiitung
Fiir alle Anlagen, die nach den 88 35 und 36 EEG 2014 nicht
der verpflichtenden Direktvermarktung unterliegen, bliebe
die Abnahme- und Vergiitungspflicht der Netzbetreiber fiir
Strom aus Erneuerbaren Energien erhalten. Die Netzbe-
treiber sind also bei diesen Anlagen weiterhin verpflichtet,
alle Anlagen an ihr Netz anzuschlieRen, den eingespeisten
Strom abzunehmen und nach MaRgabe der in diesem Ab-

schnitt dargestellten Regelungen zu verglten.

Im Gegensatz zur fixen Einspeisevergltung des EEG fir die
Anlagen, die nach § 35 EEG 2014 von der verpflichtenden
Direktvermarktung ausgenommen werden kénnen, wird
dabei die in jeder (Viertel-)Stunde erzeugte Strommenge mit
dem zum jeweiligen Zeitpunkt ermittelten Marktpreis im
Day-ahead-Markt fiir Strom bewertet. Damit entsteht eine
variable Einspeisevergitung, die als gesonderter Einkom-
mensstrom neben die Prémienzahlung (vgl. Abschnitt 3.2.2)
sowie gegebenenfalls den Zahlungen fiir Sonderzwecke (vgl.
Abschnitt 3.4.4) tritt. Fiir die Anlagen, die nach § 36 EEG
2014 von der verpflichtenden Direktvermarktung ausge-
nommen werden, wirde ein weitgehend identisches Ver-
fahren eingesetzt, bei dem jedoch die Prdmienzahlung (vgl.
Abschnitt 3.2.2) analog der entsprechenden Regelung im
EEG 2014 um 20 Prozent reduziert wird.

Aus Sicht der sich dafiir qualifizierenden Anlagenbetreiber
ist diese Variante des Reformmodells durch folgende As-

pekte charakterisiert:

- Es bleibt bei der Verpflichtung der Netzbetreiber, die An-
lagen an das Netz anzuschlieflen, den erzeugten Strom
vorrangig abzunehmen und iiber einen léngerfristigen

Zeitraum zu vergiiten. Die Anlagenbetreiber werden so-

mit keinem Erlésdauerrisiko und keinem Vermarktungs-
risiko ausgesetzt.

- Die Hohe der Vergiitung ist jedoch nicht mehr tiber die
gesamte Vergiitungsdauer im Voraus festgelegt, son-
dern sie ergibt sich als Summe aus einer fixen (Kapazi-
tats-)Pramienzahlung und dem Betrag, den eine direkte
Vermarktung des Stroms an der Stromborse erlost hétte.
Somit trégt der Anlagenbetreiber, anders als in der Fest-
verglitung im klassischen EEG-Modell und auch anders
als beim Standardmodell des EEG 2014, auch in diesem
Modell das volle Preisrisiko.

- Damit die Vergiitung berechnet werden kann, muss die
Anlage Gber einen fernauslesbaren Lastgangzdhler ver-
tiigen, sodass der Netzbetreiber die in jeder Viertelstunde
erzeugte Strommenge mit dem zu diesem Zeitpunkt giilti-
gen Preis an der Strombdrse bewerten kann.

- Eine Teilnahme der Kraftwerke zur Nutzung Erneuerbarer
Energien im Regelenergiemarkt ist bei diesem Modell nur
eingeschrankt moglich: Unproblematisch ist die Bereit-
stellung negativer Regelenergie durch Abregelung einer
Anlage. Da der eingespeiste Strom an den Netzbetreiber
verdufert wird, kann positive Regelenergie in der Regel
nicht bereitgestellt werden.

- Damit eine Abregelung der Anlagen im Falle von Netzeng-
péssen weiterhin moglich ist, gelten gesonderte Regelun-
gen zum Einspeisemanagement durch die Netzbetreiber.
Im Falle einer Abregelung durch den Netzbetreiber wird
die ausgefallene Erzeugung ganz oder gegebenenfalls teil-

weise mit dem entsprechenden Strompreis vergiitet.

Aus Sicht der Netzbetreiber weist die flexibilisierte Ein-

speisevergiitung folgende Charakteristika auf:

- Die Verpflichtungen zum Anschluss, zur vorrangigen Ab-
nahme und zur Verglitung von aus Erneuerbaren Ener-
gien erzeugtem Strom bleiben erhalten.

- Anstelle der heute sehr komplexen Struktur der Vergii-
tungssétze tritt eine zeitlich verédnderliche Komponente
der Einspeisevergiitung in Hohe des jeweiligen Strom-
preises am Spotmarkt fir Day-ahead-Lieferungen,
ergdnzt um eine technologiespezifische (Kapazitéts-)
Pramienzahlung. Zur Bestimmung der variablen Vergii-

tungskomponente ruft der vergiitungspflichtige Verteil -
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netzbetreiber den zeitlichen Verlauf der Einspeisung aus
dem Lastgangzahler ab und gewichtet diesen mit einem
von einer geeigneten Stelle (zum Beispiel der Bundesnetz-
agentur) bereitgestellten Verlauf der Strompreise. Diese
Berechnung erfolgt auf monatlicher Basis jeweils riick-
wirkend.

- Viele weitere Regelungen des EEG 2014 fiir die von der
verpflichtenden Direktvermarktung ausgenommenen
Anlagen, vor allem die Vermarktung der eingespeis-
ten Strommengen durch die Ubertragungsnetzbetreiber
an der Stromborse?, blieben aus Sicht der Netzbetreiber

grundsétzlich unverandert.?

Aus Sicht der Lieferanten und der Letztverbraucher von
Strom wiirde die Einfithrung der flexibilisierten Einspeise-
vergitung zu keinen grundsatzlichen Veranderungen fiih-
ren:

- Die Lieferanten miissen die EEG-Umlage entsprechend
der von ihnen versorgten Letztverbraucher an die Uber-
tragungsnetzbetreiber entrichten und kénnen diese in
ihre Strompreise einkalkulieren. Im Gegenzug bekommen
sie im Rahmen der Stromkennzeichnung eine entspre-
chende Menge an durch das reformierte EEG geforderten
Strom aus Erneuerbaren Energien zugewiesen.

- Die Letztverbraucher tragen weiterhin eine EEG-Umlage
als Teil ihrer Stromrechnung, deren Entwicklung jedoch
durch die Unabhéngigkeit von der Strompreisentwick-
lung, den Kapazitatsbezug der Pramienzahlung und die
damit abgebauten Dargebotsunsicherheiten deutlich bes-
ser vorhersehbar ist als im Rahmen des EEG 2014.

Aufgrund der erwarteten Lenkungswirkung durch die Re-
form des EEG wiirde sich die Kostenbelastung der Lieferan-
ten durch die Summe der Kosten fiir die Strombeschaffung
und EEG-Umlage gegentiber einer Weiterfithrung der heu-

20 Fragestellungen, wie zum Beispiel die Optimierungen
bei der Vermarktung des eingespeisten Stroms, sind
nicht Gegenstand der hier vorgelegten Studie.

21 Andere Handlungsbereiche, wie die Ermittlung und Erhebung
einer entsprechenden EEG-Umlage, blieben ebenfalls unbe-
rithrt, dies ist aber letztlich unabhéngig von der hier dargestell-
ten Option und verbleibt als generell zugewiesene Aufgabe.

tigen Regelungen des EEG reduzieren. Diese Kostendadmp-
fung soll an die Letztverbraucher von Strom weitergegeben

werden.

Gekléart werden muss schlief8lich, ob diejenigen Anlagenbe-
treiber, die die Option einer variablen Einspeisevergiitung
wahrnehmen, an den Vermarktungskosten der Ubertra-
gungsnetzbetreiber beteiligt werden. Denkbar wire hier ein
Abschlag auf die Pradmienzahlungen.

3.2.1.4 Zwischenfazit: Integration des Preissignals aus
dem Energy-only-Markt
Mit der Direktvermarktung (als Standardmodell) und der
variablen Einspeiseverglitung (als Sonderfall) stehen zwei
zum EEG 2014 anschlussfahige Modelle zur Verfligung, mit
denen den Anlagenbetreibern im Zuge eines reformierten
EEG ein Strompreissignal vermittelt werden kann. In die-
sem Kontext und vor dem Hintergrund der oben genannten
Uberlegungen wird folgende Ausgestaltung fiir die Einbe-
ziehung eines Strompreissignals in das Reformmodell des
EEG empfohlen:

- Alle Anlagen mit einer installierten Leistung tiber 100 Ki-
lowatt unterliegen wie nach dem EEG 2014 der verpflich-
tenden Direktvermarktung. Sie erhalten anstelle der glei-
tenden Marktpramie eine Kapazitatspramie, die auf einer
geeigneten, an Systemdienlichkeit orientierten Grundlage
ermittelt wird.

- Alle nach EEG 2014 nicht der verpflichtenden Direktver-
marktung unterliegenden Anlagen erhalten anstelle der
festen Einspeisevergiitung eine variable Einspeisevergii-
tung, die sich am Wert des eingespeisten Stroms am Day-
ahead-Markt orientiert, sowie eine Kapazitdtspramie, die
ebenfalls auf einer geeigneten, an Systemdienlichkeit ori-
entierten Grundlage ermittelt wird. Fur die nicht der ver-
pflichtenden Direktvermarktung unterliegenden Anlagen
mit einer Leistung tiber 100 Kilowatt wird die Kapazitéts-

pramie um 20 Prozent gekiirzt.

Zur Vermeidung hoher Transaktionskosten kénnten diese
Regelungen durch Zusatzregelungen, wie zum Beispiel eine
De-minimis-Regelung fir Klein- und Kleinstanlagen (vgl.

Abschnitt 3.4.2) ergénzt werden, die jedoch eher einen Aus-
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nahmecharakter haben und daher nicht zum Kernmodell

gehoren.

Dartiber hinaus muss explizit darauf hingewiesen werden,
dass die Einbeziehung des Preissignales aus dem Strom-
mengenmarkt letztendlich nur dann seine volle und um-
fassende Optimierungswirkung entfalten kann, wenn die
Marktzutrittsbarrieren zum Beispiel in den Systemdienst-
leistungsmaérkten so abgebaut werden, dass die verschie-
denen erneuerbaren Erzeugungsoptionen in diesen Markt-
segmenten auch agieren konnen. Dessen ungeachtet ist es
sinnvoll, den Prozess der Einbeziehung des Strompreissig-
nals so frith wie méglich zu beginnen, um die notwendigen
Lernerfahrungen zu ermdglichen und einen Markt fiir die

entsprechenden Dienstleistungsangebote zu entwickeln.
3.2.2 (Kapazitats-)Pramienzahlungen

3.2.2.1 Voriiberlegungen

Angesichts des zu erwartenden Ausbaus der Stromer-
zeugung aus Erneuerbaren Energien wird das zukiinftige
Stromversorgungssystem gekennzeichnet sein durch hohe
Kapitalkosten und sehr niedrige kurzfristige Grenzkosten.
Unter diesen Rahmenbedingungen ist es fiir Stromerzeu-
gungsanlagen zunehmend schwierig, ihre Investitionskos-
ten ausschlieflich iiber den Strommengenmarkt zu refi-
nanzieren. Diese Situation ist dabei keineswegs spezifisch
fiir das Segment der Erneuerbaren Energien, sondern gilt
durchaus auch fiir den Bereich der konventionellen Strom-
erzeugung (Oko-Institut et al. 2012). Im Unterschied zum
Letzteren wird diese Herausforderung jedoch noch durch
die Tatsache verschérft, dass fiir die meisten regenerati-
ven Erzeugungstechnologien einerseits noch signifikante
Kostensenkungspotenziale erschlossen werden kénnen und
missen, sich aber andererseits die genannte Problematik
fiir dargebotsabhéangige Erzeugungstechnologien mit ver-
gleichsweise geringer oder mittlerer Kapazitatsauslastung
als besonders gravierend darstellt und bei starkerer Markt-

durchdringung im Zeitverlauf auch noch vergroRern kann.

Zumindest Giber einen gewissen Zeitraum hinweg, wenn
nicht sogar grundsatzlich, werden daher sowohl konventi-

onelle als auch regenerative Kraftwerke neben den Erlésen

am Strommengenmarkt zusétzliche Einkommensstrome fiir
die Refinanzierung der notwendigen Investitionen benoti-
gen. Fiir die konventionelle Stromerzeugung (einschliefllich
der Nachfrageseite und der verschiedenen Speicheropti-
onen) werden hier sinnvollerweise Markte fiir gesicherte
Kapazitit geschaffen werden. Auch einlastbare erneuer-
bare Erzeugungskapazititen (zum Beispiel Biomasse) sollte
letztlich an diesen Mérkten teilnehmen kénnen. Fir die
dargebotsabhédngigen Stromerzeugungsoptionen (Wind-
und Solarenergie) hingegen ergeben sich die Beitrage zur
Versorgungssicherheit nur iiber den gesamten Anlagenpool
hinweg (und werden letztlich auch vergleichsweise gering
bleiben). Hier werden angepasste Finanzierungsmechanis-
men gefunden werden miissen. Im Sinne eines integrierten
Marktdesigns ist es jedoch sinnvoll, wenn diese strukturell
an die Finanzierungsmechanismen fiir einlastbare Erzeu-

gungskapazitdten angelehnt sind.

Diese Zahlungen, die zuséatzlich zu den am Strommengen-
markt erzielten Erlésen erfolgen, werden im Folgenden als
Pramienzahlungen bezeichnet. Grundséatzlich miissen be-
zlglich dieser Pramienzahlungen beziehungsweise der ent-
sprechenden Mechanismen Entscheidungen auf vier Ebe-

nen getroffen werden:

- Sollen die Zahlungen bezogen auf die bereitgestellte Ka-
pazitit oder auf die erzeugte Strommenge gezahlt wer-
den?

- Uber welchen Zeitraum soll die Hhe der Prémienzahlun-
gen garantiert werden? Hier ist vor allem zwischen eher
kurz- oder langfristig gesicherten Zahlungen zu unter-
scheiden.

- Sollen die Pramienzahlungen technologieneutral ausge -
staltet werden, beziehungsweise welches Maf an Tech-
nologiedifferenzierung soll angestrebt werden?

- Wie sollen die Pramienzahlungen bestimmt werden? Hier
sind administrative Festlegungen wie auch im Wettbe-

werb ermittelte Prdmienniveaus moglich.

Auf allen vier Ebenen ist eine Vielzahl von Varianten még-
lich. Spezifische Herausforderungen ergeben sich zusétz-
lich durch die Tatsache, dass alle drei Regelungstatbestédnde

zumindest teilweise miteinander interagieren und diesbe-
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zliglich auch mit Blick auf andere Ausgestaltungsmerkmale
des Reformmodells relevant sind. Dariiber hinaus ist neben
qualitativen Uberlegungen auch die quantitative Einord-
nung der Prdmienzahlungen sinnvoll und notwendig (vgl.
Kapitel 6).

Zahlungen pro Kapazitat oder pro Strommenge?

Das Preissignal ist — auch wenn zusétzlich zu den Vermark-
tungserlosen Pramienzahlungen erfolgen — die wesentliche
Koordinationsinstanz zur optimalen kurzfristigen Betriebs-
fihrung aller im Stromsystem operierenden Anlagen. Daher
sollten die Pramienzahlungen so gestaltet werden, dass die
Preissignale des Strommengenmarktes mdoglichst wenig
verzerrt werden. Wenn sich also durch Pramienzahlun-
gen die Einsatzreihenfolge oder andere Betriebsentschei-
dungen (bis hin zur Produktionsriicknahme) verdndern,
waére dies aus der Perspektive einer effizienten Koordina-
tion kritisch zu sehen. Nun waren solche Marktverzerrun-
gen auch im konventionellen Markt beziehungsweise in der
Vergangenheit niemals vollkommen ausgeschlossen oder
wurden gegebenenfalls aus mehr oder weniger guten - und
meist pragmatischen — Griinden akzeptiert. Dennoch ist fiir
das hier untersuchte EEG-Reformmodell jedoch zumindest
grundsatzlich anzustreben, dass solche Preisverzerrungen
vermieden werden. Wenn doch Preisverzerrungen auftre-
ten, ist ndher zu betrachten, welche Folgen dies fiir andere

Regelungs- oder Wirkungsbereiche haben wiirde.

Das Modell sollte also grundsétzlich so angelegt werden,
dass die Pramienzahlungen einen moglichst geringen Ein-
fluss auf Betriebsentscheidungen haben, also fiir wirt-
schaftlich fundierte Betriebsentscheidungen nicht mit dem
Einkommen aus dem Strommengenmarkt verrechnet wer-
den. Diese Bedingung ist auf jeden Fall erfiillt, wenn sich
die Pramienzahlungen ausschlielich auf die Stromerzeu-
gungskapazitit beziehen. In diesem Fall ist die Hohe der
Pramienzahlungen unabhingig von kurzfristigen Betriebs-
entscheidungen. Es sind aber durchaus auch Varianten
vorstellbar, in denen die Prdmien auf anderer Basis gezahlt
werden, ohne gleichzeitig das Betriebskalkiil der Anlagen-

betreiber massiv zu verdndern (zum Beispiel tiber ein kon-

stantes Zahlungsvolumen, das tiber Produktionsmengen

umgelegt wird).

Diese beiden Optionen werden in den folgenden Abschnit-
ten diskutiert. Modelle, bei denen die Pramienzahlungen
rein produktionsbezogen erfolgen, werden nicht disku-
tiert, da sie in jedem Fall die Preissignale des Strommen-
genmarktes erheblich verzerren (vgl. Tabelle 1 in Abschnitt
2.3). Dies gilt auch fiir diejenigen Modelle, die dem Problem
der Preisverzerrung dadurch begegnen, dass die Pramien-
zahlungen fiir bestimmte Situationen, zum Beispiel bei ne-
gativen Preisen im GroBhandelsmarkt, ausgesetzt werden
sollen. Mit solchen Ansétzen kénnen zwar kontraproduktive
Anreize in einzelnen Situationen abgebaut werden, aber fiir
andere Konstellationen ohne spezifische Regelungen bleiben
die Verzerrungen erhalten. Das gilt zum Beispiel bei Opti-
mierungen zwischen den Strommengen- und den System-
dienstleistungsmaérkten. Letztlich fiihren derartige Sonder-
regelungen zumindest in der Perspektive wieder auf den

Weg des Mikromanagements.

Kurzfristig oder langfristig garantierte
Pramienzahlungen?

Die Fristigkeit der Pramienzahlungen ist vor dem Hinter-

grund verschiedener Facetten zu diskutieren:

- Die Pramienzahlungen sollten {iber einen ldngeren Zeit-
raum (zum Beispiel 20 Jahre) hinweg garantiert werden,
um Sicherheit fiir die Investitionsfinanzierung zu bieten
beziehungsweise die Hohe der Risikopramien zu begren-
zen.

- Da die Prdmienzahlungen die Differenz zwischen Voll-
kosten und Vermarktungserlosen decken sollen, ist fiir die
langfristige Festsetzung der Pramienhdhe eine Projek-
tion der Strompreisentwicklung erforderlich. Derartige
Projektionen sind mit groen Unsicherheiten behaftet. Je
langer der Zeitraum ist, fiir den die Pramienhéhe garan-
tiert wird, desto wichtiger sind Mechanismen, mit denen
die negativen Auswirkungen dieser Prognoseunsicher-
heit begrenzt werden konnen. Hierbei ist zu beachten,
dass die Unsicherheit beziiglich der langfristigen Strom-

preisentwicklung unabhéngig davon ist, ob die Pramien-
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zahlungen administrativ festgesetzt oder per Ausschrei-
bung bestimmt werden.

- Wird die Pramienhdhe nur fiir einen kurzen Zeitraum
festgesetzt, kann in kiirzeren Intervallen eine Anpassung
an das tatséchlich beobachtete Strompreisniveau statt-
finden. Dieser Risikoabbau wird jedoch mit einem erhéh-
ten Investitionsrisiko erkauft.

In der Gesamtabwégung wird fiir das vorgeschlagene Re-
formmodell empfohlen, die Pradmienzahlungen tiber einen
langen Zeitraum hinweg zu garantieren. In Abschnitt 3.2.3
wird beschrieben, wie dem Problem der Unsicherheit be-

zliglich der Strompreisentwicklung begegnet werden kann.

Technologieneutralitat oder Technologie-
differenzierungen?

Angesichts des teilweise noch sehr unterschiedlichen Ent-
wicklungsstandes fiir die verschiedenen Technologiegrup-
pen der regenerativen Stromerzeugung, aber auch mit Blick
auf die zumindest in Teilbereichen sehr unterschiedlichen
Akteursstrukturen sowie die unterschiedlichen regiona-
len Schwerpunkte der Projektentwicklung erscheint es als
sinnvoll, in der ndchsten Entwicklungsphase die Differen-
zierungen innerhalb der einzelnen Technologiegruppen (So-
larenergie, Onshore- und Offshore-Windenergie, Biomasse,
Geothermie, Wasserkraft etc.) deutlich zu verringern, die
Differenzierung der Technologiegruppen aber zunédchst bei-
zubehalten. Im Prozess der weiteren Entwicklung kann sich
dann ein schrittweiser Ubergang zur Technologieneutrali-
tat als sinnvoll erweisen, wobei die ersten Schritte sich zum
Beispiel Giber eine Zusammenfihrung des Flankierungsmo-
dells fiir Onshore-Windkraft und Photovoltaik oder fiir Bio-
masse und Wasserkraft ergeben konnten. In diesem Bereich
ist aber erheblicher Forschungs-, Fortschritts- und Erfah-

rungsbedarf zu konstatieren.

Im Kontext dieser Vortiberlegungen werden in den folgen-
den Abschnitten detailliertere Analysen zur Ausgestaltung
der Pramienzahlungen présentiert, wobei auch auf mogliche
Ergdnzungsregelungen (Abschnitt 3.2.3) explizit hingewie-

sen werden soll.

3.2.2.2 Direkte Kapazitatszahlungen

In dieser Ausgestaltungsvariante werden die Pramien direkt
bezogen auf Kapazitdtsgroflen bezahlt. Verzerrende Wech -
selwirkungen mit dem Strommengenmarkt sind durch diese
Form der Pramienzahlungen zunéchst nicht zu erwarten.
Fiir die verschiedenen Optionen der Stromerzeugung aus
Erneuerbaren Energien ist es jedoch sinnvoll, unterschied-
liche Spezifikationen fiir die Basis der Kapazitdtszahlungen

(im Folgenden: die Bezugsleistung) zu untersuchen:

- Die verfiigbare Nettoleistung ist zumindest fiir die ein-
lastbaren Stromerzeugungsoptionen eine sinnvolle Be-
zugsgrolle. Skaleneffekte werden berticksichtigt und fiir
einlastbare Stromerzeugungsoptionen ist die dem System
zur Verfiigung gestellte Kapazitét ein sinnvolles Optimie-
rungskriterium.

- Fiir dargebotsabhéngige Regenerativkraftwerke (Wind-
und Solarstromanlagen) bildet die entsprechende Aus-
legung der Generatorleistung nur ein bedingt sinnvolles
Auslegungskriterium. Hier ware zu priifen, ob alternative
Bemessungsgrundlagen fiir die Kapazitdtszahlungen wie
zum Beispiel bestimmte Teilmengen der stindlichen Ein-
speiseleistungen (gegebenenfalls bezogen auf die Grund-
gesamtheit aller Jahresstunden) eine sinnvollere Option
bilden.

In Kapitel 5 wird diskutiert, welche Bemessungsgrofien
tiir die Berechnung der Kapazitdtszahlungen sinnvoll sind,
wenn dem Kriterium der Systemdienlichkeit fiir die Aus-
gestaltung des Modells eine hohe Bedeutung beigemessen

wird.®

Bereits aus der qualitativen Analyse ergibt sich jedoch ein

weiterer Aspekt der Einfiihrung von kapazitdtsbezogenen

22 Indiesem Kontext sei darauf hingewiesen, dass sich ent-
sprechende Uberlegungen auch im Kontext der Diskussionen
um Kapazitdtsmechanismen im konventionellen Segment
des Stromsystems finden. So beziehen sich moderne-
re Kapazitdtsmechanismen wie das Konzept der Capability
Markets (Gottstein/Skillings 2012) nicht mehr ausschlieflich
auf ,gesicherte Leistung", sondern auf qualifizierte ,flexib-
le Leistung” (was letztlich nichts weiter als eine Entsprechung
tiir ,Systemdienlichkeit” im konventionellen Segment ist).
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Pramienzahlungen, der in der Gesamtsicht des Reformmo-
dells eine Rolle spielen kann. Die Umstellung der Finan-
zierungsbeitrige auf Kapazitdtszahlungen wird die ent-
sprechenden Zahlungsstrome verstetigen. Dies hat Vorteile
sowohl fiir einen Teil der Anlagenbetreiber als auch fir die

von der entsprechenden Umlage betroffenen Verbraucher:

- Fir Betreiber dargebotsabhéngiger Stromerzeugungs-
anlagen wird tendenziell das Risiko dargebotsarmer (das
heif}t wind- oder sonnenarmer) Betriebsjahre abgebaut,
das zumindest in den vergangenen Jahren eine durchaus
signifikante GréfRenordnung erreichen konnte. Das Ein-
kommen aus den Pramienzahlungen wird damit verste-
tigt, die entsprechenden wirtschaftlichen Risiken werden
abgebaut - dies sollte mit Blick auf die gegebenenfalls
entstehenden Zusatzrisiken aus der Einbeziehung des
Strompreissignals berticksichtigt werden.

- Entsprechend ergeben sich fiir die Umlagezahler, die die
Deckungsliicke des Systems insgesamt zu tragen haben,
keine dargebotsabhédngigen Schwankungen des Um-
lagebetrages, die Umlage entwickelt sich beziiglich der
Préamienzahlungen deutlich stérker als bisher entlang des
Kapazitatsausbaus und wird damit deutlich besser bere-

chenbar.

Auch diese Effekte fiir die Risikotragung im System miissen

in weiteren Analysen ndher eingegrenzt werden.

3.2.2.3 Indirekte Kapazitatszahlungen

Zahlungen, die von ihrer Wirkung her mit direkten Kapa-
zitdtspramien vergleichbar sind, kénnen auch tiber andere
Ansatze realisiert werden. Eine Referenz dafir bildet das
deutsche Kraft-Wérme-Kopplungsgesetz (KWKG), das fir
neue KWK-Anlagen eine Zuschlagszahlung auf die erzeugte
KWK-Strommenge vorsieht, diese Pramienzahlungen aber
zumindest teilweise in der Summe begrenzt (zum Beispiel
auf 30.000 Vollbenutzungsstunden). Okonomisch betrachtet
entsteht damit eine Prdmienzahlung, die durch Betriebsent-
scheidungen nur in sehr engen Grenzen beeinflusst wer-
den kann. Vollstdndig dquivalent zu einer direkten Kapazi-
tatszahlung ist eine solche Architektur der Pramienzahlung
jedoch nicht, da sich bei Pramienzahlungen iber ldngere

Zeitrdume durchaus ein Optionswert der Pramienzahlung

ergibt, der sich aus der Abdiskontierung des Wertes zu-
kiinftiger Pramienzahlungen ergibt (vgl. Tabelle 1in Ab-
schnitt 2.3).

Fiir den Fall, dass Pramienzahlungen tiber einen Zeitraum
von 20 Jahren beziehungsweise fiir den entsprechenden
Gegenwert an Vollbenutzungsstunden gewahrt wiirden,
wirde sich beispielsweise bei einem Diskontfaktor von 8
Prozent bei Onshore-Windkraftanlagen in der heute domi-
nierenden Anlagenauslegung im ersten Jahr erst dann eine
Produktionsverdnderung einstellen, wenn sich ein negati-
ver Deckungsbeitrag von mehr als 80 Prozent der produk-
tionsbezogenen Pramie einstellt, da der abdiskontierte Wert
der zuklnftigen Pramienzahlung nur bei etwa 21 Prozent
des aktuellen Wertes liegen wiirde.? Bei hohen Jahresaus-
lastungen und geringeren Zahlungsdauern, also eher kur-
zen Laufzeiten der Prdmienzahlungen wie zum Beispiel im
KWEKG, liegt diese Verzerrung auf deutlich geringerem Ni-
veau. Hier wiirden negative Deckungsbeitrige bereits bei
einer Héhe von 28 Prozent der Prdmienzahlung nicht mehr
kompensiert. Werden andere Diskontraten unterstellt, erge-
ben sich entsprechend geringere Werte (bei 4 Prozent liegt
die beschriebene Verzerrung tiber einen Zeitraum von 20
Jahren noch bei iiber der Halfte, Giber einen Zeitraum von 5

Jahren bei nur noch 15 Prozent).

Anzumerken ist jedoch auch, dass diese Verzerrungswir-
kungen des Preissignals aus dem Strommengenmarkt dyna-
mischer Natur sind. Sie bauen sich im Zeitverlauf deutlich
ab, das heildt, je nédher der Zeitpunkt des Auslaufens der
Pramienzahlungen riickt, umso geringere Verzerrungswir-
kungen ergeben sich. In einigen Modellen wird vor diesem
Hintergrund versucht, die verzerrenden Wirkungen der
produktionsbezogenen Pramienzahlungen durch spezifi-
sche Ergédnzungsregelungen aufzufangen. Wenn vor allem
Wind- und Solarstromanlagen berticksichtigt werden und

hier die Verzerrungswirkungen vor allem fiir den Fall nega-

23  Wenn eine (indirekte) Kapazititszahlung in Héhe von
10 Cent fir insgesamt 40.000 Vollbenutzungsstunden
gezahlt wiirde, wiirde die Anlage im ersten Betriebsjahr
erst bei einem negativen Borsenpreis von minus 7,9 Cent
pro Kilowattstunde abgeregelt und die kurzfristigen
Systemkosten wiirden sich entsprechend erhdhen.
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tiver Strompreise eintreten, kann dem beispielsweise durch
die Aussetzung der Pramienzahlungen fiir Zeitrdume mit
negativen Strompreisen am Grofhandelsmarkt entgegenge-

wirkt werden.

Die Kombinationseffekte aus produktionsbezogenen Pré-
mienzahlungen sowie den Strompreissignalen des Strom-
mengenmarktes auf das Einsatzkalkiil der Anlagenbetreiber
werden damit sehr maf3geblich durch die allgemeine Para-
metrisierung des Modells bestimmt. Angesichts der Tatsache,
dass vor allem aus Griinden der Umlagekosten alle Modelle
zu eher langfristigen Zahlungszeitrdumen tendieren werden,
sind die beschriebenen Verzerrungseffekte signifikant. Aus
diesem Grund sind produktionsbezogene Pradmienzahlungen
tiir ein Reformmodell des EEG eher nicht zu préferieren. Falls
sie doch eingesetzt werden, miissen sie durch Sonderrege-
lungen fiir spezielle Marktsituationen ergdnzt werden, um

das Ausmal der Verzerrungseffekte zu begrenzen.

3.2.2.4 Parametrisierung der Pramienzahlungen
Neben den beschriebenen qualitativen Eigenschaften spie-
len die Rahmenbedingungen fir die Parametrisierung der
Kapazitatszahlungen eine herausragende Rolle, vor allem,
wenn die Kapazitatszahlungen administrativ festgesetzt
werden sollen. Durch die Kombination von Erldsen aus dem
Strommengenmarkt und den Pramienzahlungen entstehen
vor allem aus der langfristigen Entwicklung der Erlose aus
dem Strommengenmarkt erhebliche Unsicherheiten. Dies

gilt insbesondere vor dem Hintergrund der Situation,

- dass die Strommarkterldse ganz mafigeblich von exoge-
nen Faktoren bestimmt werden (Brennstoff- und CO,-
Preise, Entwicklung des Kapitalstocks und der Nachfrage)
und

- dass es fiir den Fall von erheblichen Preissteigerungen am
Strommengenmarkt und ldngerfristigen Laufzeiten der
Pramienzahlungen zu erheblichen Mitnahmeeffekten und
bei einem erheblichen Preisverfall zu erheblichen Verlus-
ten aufseiten der Betreiber von Regenerativkraftwerken

kommen kann.

Stand bereits die Festlegungen der Garantievergiitungen

im aktuell giiltigen EEG vor der Herausforderung, addquate

Vergiitungszahlungen zu identifizieren, erhoht sich diese
Herausforderung in Modellen ohne stdndige Nachfiihrung
der Pramiensétze nochmals erheblich. Aus Sicht der In-
vestoren bilden damit Modelle mit gleitenden Pramienzah-
lungen eine attraktive Option. Problematisch ist und bleibt
hierbei jedoch die Risikoverlagerung allein auf die Trager
der Umlage. Eine potenzielle Alternative, die Einfithrung
kiirzer laufender Kapazitdtszahlungen und deren regelmé-
Rige Anpassung (mit allerdings deutlich geringerer Frequenz
als in den Modellen der gleitenden Pramienzahlungen), baut
wiederum fiir die Anlagenbetreiber zusétzliche Risikoposi-

tionen auf.

Um die Handhabbarkeit der langfristigen Strompreisrisiken
zu verbessern, wird in dem hier préasentierten Reformmodell
die Einfithrung von Risikobéndern vorgeschlagen. Wenn die
Parametrisierung der Pramienzahlungen transparent auf
eine sehr konservative Referenzannahme fiir die Entwick-
lung des Strommengenmarktes abstellt (niedrige Brenn-
stoff- und CO,-Preise, massiver Ausbau der Stromerzeu-
gung aus Erneuerbaren Energien), wird das Investorenrisiko
zwar nicht eliminiert, aber deutlich begrenzt. Im Gegenzug
dafiir konnen tiberméRige Erlése aus dem Strommengen-
markt tiber eine Optionsregelung abgeschdpft werden, wenn
das erzielte Einkommen der jeweiligen Technologiegruppe
im Jahresmittel bestimmte Schwellwerte Giberschreitet. Ein
entsprechendes Modell wird im Abschnitt 3.2.3 nédher dis-
kutiert, die quantitativen Aspekte einer solchen Losung
werden in Abschnitt 6.4 behandelt.

Des Weiteren ist im EEG 2014 eine feste Degression der
Fordersatze vorgesehen, die nach Technologien differen-
ziert ist. Der Fordersatz fiir Neuanlagen sinkt also jedes Jahr,
sie erhalten aber iber den gesamten Zeitraum der Vergii-
tungszusage den Fordersatz, der bei ihrer Inbetriebnahme
galt. Aktuell betrédgt die jahrliche Degression der Forderung
nach dem EEG 2014 fiir Onshore-Windkraft im Regelfall 1,6
Prozent, fur Offshore-Windkraft ab 2021 umgerechnet etwa
3 Prozent, fiir Photovoltaikanlagen im Regelfall 4,9 Prozent
und fir Biomasse 2,0 Prozent. Es bleibt ndher zu diskutieren
und zu kldren, ob fiir Kapazitdtsprdmien eine vergleichbare

Degressionsregelung vereinbart werden sollte.
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Die zentrale Begriindung fiir die Degression im EEG sind
der technologische Fortschritt und die erwarteten Kosten-
senkungen der einzelnen Technologien. Fir die Ausgestal-
tung einer Degression der Kapazitdtspramie sind neben den
erwarteten Kostensenkungen (technologischer Fortschritt,
Materialpreise) unter anderem allgemeine Preissteigerun-
gen (zum Beispiel Lohnentwicklung), das allgemeine Zinsni-
veau und die Entwicklung der Strommarkterldse (nach dem

oben genannten Ansatz) zu betrachten.

Grundsétzlich sollte ein Richtwert fiir die jdhrliche Degres-
sion der Kapazititszahlung langfristig festgelegt werden,
um den Investoren Planungssicherheit zu geben. Ein An-
satzpunkt wére hier, die bisherige Degression aus dem EEG
weiterhin auf die Kapazitatszahlung anzuwenden. Aus-
gehend von dieser langfristigen Auslegung sollte dann die
Degression basierend auf der Entwicklung der zentralen
Kostenparameter jahrlich angepasst werden. Dafiir ware —
neben anderen Parametern — jéhrlich die Entwicklung der
Anlagenkosten, der Betriebskosten, des allgemeinen Zinsni-
veaus und der Strommarkterldse zu erfassen. Grundsétzlich
konnte schlieRlich auch das mit dem EEG 2014 im Kontext
der ,atmenden Korridore" eingefiihrte Prinzip dynamischer
Degressionsraten auf das hier vorgeschlagene Modell iiber-

tragen werden.

3.2.2.5 Schlussfolgerungen

In einem reformierten EEG mit dem expliziten Ziel, die
Marktintegration der Stromerzeugung aus Erneuerbaren
Energien zu verbessern, bildet die Weiterentwicklung der
zusatzlich zu den Vermarktungserlosen entstehenden Pra-
mienzahlungen eine zentrale Herausforderung. Diese Pra-
mienzahlungen sollten die im Strommengenmarkt entste-
henden Preise moglichst wenig beeinflussen oder verzerren.
Die zunéchst nach Technologiegruppen differenzierten
Pramienzahlungen sollten aber auch so angelegt sein, dass
sie zumindest prinzipiell beziehungsweise schrittweise eine
Perspektive fir ein technologieiibergreifendes Prémien-
modell er6ffnen kénnen und auf dieses Ziel ausgerichtete
Lernprozesse ermoglichen. Gleichzeitig ist zu berticksich-
tigen, dass Giber die Ausgestaltung der Pramienzahlungen
stabilisierende Elemente fiir das System geschaffen wer-
den konnen, die fiir die Anlagenbetreiber und die Zahlungs-

pflichtigen der entsprechenden Umlagen auch zu besser
absehbaren Entwicklungen beziehungsweise zu geringeren
Risiken fithren kénnen, die bei der Gesamtwiirdigung des

Reformmodells nicht ausgeblendet werden sollten.

Vor diesem Hintergrund erscheinen Pramienzahlungen auf
der Basis von KapazitatsgroRen als Modell mit vergleichs-
weise vielen Vorteilen. Gleichwohl bedarf eine Reihe von
Ausgestaltungsfragen noch vertiefender und zumindest
teilweise quantitativer Analysen, die zu ausgewahlten und
besonders wichtigen Fragestellungen im Kapitel 5 présen-

tiert werden.

Im Lichte der insgesamt anstehenden Verdnderungen und
der notwendigen Voraussetzungen fiir eine wettbewerb-
liche Bestimmung der Kapazititspramien erscheint es als
sinnvoll und angeraten, die Pramienzahlungen zunéchst ad-

ministrativ zu bestimmen.

Das erwartbar unsichere und méglicherweise sehr dynami-
sche energiewirtschaftliche beziehungsweise energie- und
klimapolitische Umfeld eines weiteren Ausbaus der Erneu-
erbaren Energien fihrt dartiber hinaus zur Notwendigkeit
geeigneter Ansatze fir die Schaffung robuster Kapazitats-
pramien, aber auch flankierender MaRnahmen zur Begren-

zung von Mitnahmeeffekten.

3.2.3 Risiko-Bandbreiten-Mechanismus

Das Kernmodell der hier beschriebenen EEG-Reform setzt
alle Anlagenbetreiber beziehungsweise -investoren dem
Preissignal des Strommengenmarktes aus. Damit wird ei-
nerseits das Ziel verfolgt, eine Optimierung des Betriebs-
und gegebenenfalls auch des Investitionsverhaltens auf de-
zentraler Ebene zu erreichen. Andererseits wird auf diesem
Wege explizit ein Teil des Strommarktrisikos von den Um-
lageverpflichteten auf die Anlagenbetreiber verlagert und
so eine Konvergenz zur Situation in den anderen Segmenten
des Stromsystems hergestellt. Eine geeignete Ausgestaltung
des Pramienmodells kann im Gegenzug dazu fithren, dass
die Risiken aus Dargebotsschwankungen fiir die Solar- und
Windstromerzeugung abgebaut werden und damit der Net-

torisikozuwachs begrenzt werden kann.
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In Abschnitt 3.2.3 wurde empfohlen, dass die Bestimmung
der Kapazitdtspramien einem konservativen Ansatz folgt,
also von dem unteren Rand der Bandbreite der erwarteten
Strompreise ausgehen sollte. Hierdurch wiirden die Risiken
aufseiten der Anlagenbetreiber deutlich begrenzt. Weitge-
hend unwégbar bleiben jedoch die Produzentenrenten fir
den Fall eines sich massiv &ndernden energiewirtschaftli-
chen beziehungsweise klimapolitischen Umfeldes (zum Bei-
spiel durch einen massiven Anstieg von Brennstoff- bezie-
hungsweise CO,-Preisen), wenn sich also ein massiv tiber
den konservativen Erwartungen liegendes Strompreisni-
veau einstellen wiirde. In einem Flankierungsmodell fiir Er-
neuerbare Energien, das mit erheblichen Zahlungen an die
Anlagenbetreiber verbunden ist, wéiren solche Mitnahmeef-

fekte nur in Grenzen tolerierbar.

Risikobander zur Begrenzung des Erléshdohenrisikos

konservative unerwarteter Risko-
Erlos- Erlos- Band-
Prognose ruckgang breite
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Daher sollte das Kernmodell durch einen Mechanismus er-
ganzt werden, mit dem fiir den Fall sehr hoher Strompreise
beziehungsweise sehr hoher Strommarkterldse der Regene-
rativkraftwerke die dadurch entstehenden Produzentenren-
ten auf eine bestimmte Bandbreite begrenzt werden. Grund-
satzlich werden dabei Pramienzahlungen nur dann gewahrt,
wenn sich die Betreiber dem entsprechenden Abschdp-
fungsmechanismus verbindlich unterwerfen. Dieses Modell
definiert angemessene Risikob&nder fiir die Investoren in
Regenerativkraftwerke, die sich aus der Kombination einer
konservativen Strompreisannahme fiir die Festlegung der
Préamienhdhe (Abbau des Risikos fiir die Produzenten) sowie
einer Abschépfung der Produzentenrenten bei sehr deutlich
Uber den Parametrisierungsansétzen liegenden Erlésniveaus
aus dem Energy-only-Markt (Abbau des Risikos fiir die Um-
lagezahler) ergeben. Der so ausgestaltete Risiko-Bandbreiten-
Mechanismus ist in Abbildung 11 schematisch dargestellt.

Abbildung 11
Abschépfung AusUbungs-
sehr hoher preis fur
Erlose Abschépfung

<...........0...........
Zusatzerlds (héhere Preise)

Erl6seinbulRe (niedrigere Preise)

Erlos aus
dem
Energy-only-
Markt
(marktabhangig)
Erl6s aus der Kapazitatspramie
(langfristig gesichert)
Erwartungswert EOM*- Erlos EOM*-Erlos EOM*- Erlos
(konservative der Flotte unter der Flotte Uber der Flotte Uber
Annahmen) Erwartungswert Erwartungswert Ausubungspreis *Energy-only-Markt
Oko-Institut
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Entsprechende Abschopfungsmechanismen sind dabei kei-
neswegs neu, sie gehoren bei vielen Kapazitdtsmarktmo-
dellen in unterschiedlicher Auspragung zum Kernbestand
der einschligigen Regelungen (Oko-Institut et al. 2012, EWI
2011, Growitsch et al. 2013). Fir die Begrenzung zuséatzli-
cher Erlose bei steigenden Strompreisen beziehungsweise
-erlésen sind die verschiedenen zur Verfiigung stehenden
Modelle unterschiedlich gut geeignet. Die Eignung ist da-
bei auch entscheidend davon abhéngig, wie die Preis- be-
ziehungsweise Erlossteigerungen zustande kommen. Eine
Integration solcher Mechanismen in die EEG-Reform ist
jedoch in jedem Fall sinnvoll, da sie letztlich auch fir ein
Umfeld mit sehr volatilen Strompreisen beziehungsweise
Erlosmdglichkeiten fiir die Regenerativkraftwerke einen
ausbalancierten Risiko- und Kostenausgleich zwischen

Produzenten und Umlagezahlern ermoglicht.

In den Diskussionen zu Kapazitdtsmarktmodellen werden
tiir die Begrenzung von Erlésen aus Preisspitzen im Strom-
markt fiir diejenigen Anlagen, die Kapazitdtszahlungen er-
halten, insbesondere Call-Optionen auf dem Spotmarkt mit
hohen Austibungspreisen in Betracht gezogen. Der Aus-
ibungspreis definiert den oberen Rand des Risikobandes.
Wenn der Strompreis am Spotmarkt in einer Stunde den
Austibungspreis der Option Giberschreitet, muss der Anla-
genbetreiber die Differenz zwischen Strompreis und Aus-
Uibungspreis an den Regulierer zahlen?*, der die Gber die
Begrenzung der Produzentenrenten erlangten Mittel zur
Minderung der Umlagen fiir die Zahlung von (Kapazitats-)
Pramien einsetzt. Die Call-Option verpflichtet den Anla-
genbetreiber, immer die Differenz zwischen dem Strompreis
und dem Ausiibungspreis zu zahlen, wenn der Strompreis

den Austibungspreis tiberschreitet.

Daher ist diese Form von Call-Optionen am ehesten fiir
steuerbare Anlagen geeignet, da sie eine gesicherte Leis-
tung anbieten und mit vergleichsweise hohen Grenzkos-
ten produzieren (zum Beispiel Biomassekraftwerke). Da die
Zahlungsverpflichtung auch in Zeiten besteht, in denen die

betreffende Anlage keinen Strom produziert, eignen sie sich

24  Der Anlagenbetreiber tritt als ,Verkaufer" der Call-
Option auf, der Regulierer als ,Kaufer".

dagegen nicht fiir dargebotsabhéngige Technologien (Wind-
und Solarenergie). Hier bieten sich eher Optionen auf stan-
dardisierte Terminkontrakte an. Bei einer Option auf einen
Base-Kontrakt werden Preissteigerungen dann abgeschopft,
wenn der durchschnittliche Strompreis tiber ein definier-
tes Ausiibungsniveau (zum Beispiel 50 Euro pro Megawatt-
stunde) steigt. Auch hier ist das Problem zu beriicksichtigen,
dass dargebotsabhangige Erneuerbare Energien insbeson-
dere dann nicht einspeisen, wenn hohe Preise auftreten.25
In diesem Fall kénnten Preissteigerungen im niedrigeren

Teil der Jahresdauerlinie abgeschdpft werden.

Eine Alternative fiir die Begrenzung von Erlosen dargebots-
abhéangiger Technologien sind Call-Optionen auf Referenz-
marktwerte. Der Begriff des Referenzmarktwertes wurde im
Zuge der gleitenden Marktpramie des EEG 2012 geprégt. Der
energietragerspezifische Referenzmarktwert beschreibt den
Uber einen bestimmten Zeitraum hinweg gemittelten spe-
zifischen Vermarktungserlds aller Anlagen einer Technolo-
giegruppe. Bei einer Call-Option auf Referenzmarktwerte
sind Anlagenbetreiber verpflichtet, die Differenz zwischen
dem Referenzmarktwert der entsprechenden Technolo-
giegruppe und dem Austibungspreis zu zahlen — unabhéngig
davon, welche Erlése die einzelne Anlage erwirtschaftet hat.
Auf der Internetseite der Uberragungsnetzbetreiber wird
bisher zwischen Referenzmarktwerten fiir Photovoltaik,
Onshore-Windkraft, Offshore-Windkraft und steuerbaren
Erneuerbaren Energien (Wasserkraft, Deponiegas, Kléargas,
Biomasse, Geothermie sowie das nicht erneuerbare Gruben-

gas) unterschieden.

25 Ein Rechenbeispiel: Wenn am Spotmarkt zum Beispiel in zehn
Stunden Preise von 976 €/MWh auftreten, steigt der Preis fir
den Base-Kontrakt um 1 €/MWh im Vergleich zu einer Situation,
in der wéhrend derselben Zeit Strompreise von 100 €/ MWh
aufgetreten wéren. In diesem Fall miisste der Anlagenbetreiber
1€/MWh an den Regulierer zahlen. Gegebenenfalls konnte eine
Call-Option auf einen Base-Kontrakt mit einer Put-Option auf
hohe Spotpreise (dies entspricht dem Gegengeschéft der oben
beschriebenen Call-Option mit hohen Austibungspreisen) kom-
biniert werden. Wenn der Anlagenbetreiber in Besitz einer Put-
Option ist, erhalt er 8.760 € [10 Stunden x (976 €/ MWh - 100 €/
MWNh)] ausgezahlt. Auf diese Weise ist der Anlagenbetreiber gegen
Preissteigerungen abgesichert, die durch Preisspitzen entstehen.
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In der Gesamtsicht erweist sich zur Begrenzung sehr hoher
Produzentenrenten aus moglichen Strompreissteigerun-
gen fiir die dargebotsabhédngigen Erneuerbaren Energien
(Photovoltaik, Onshore-Windkraft, Offshore-Windkraft)
vorzugsweise eine Call-Option auf den jeweiligen Refe-
renzmarktwert als sinnvoller und geeigneter Ansatz. Bei den
steuerbaren Erneuerbaren Energien spielen die variablen
Kosten fir die Bewertung einer geeigneten Call-Option eine
grofe Rolle. Fiir Technologien mit sehr niedrigen variablen
Kosten oder fehlender Speicherféhigkeit (Wasserkraft, teil-
weise Biogas, Geothermie) wird empfohlen, Call-Optionen
auf einen Base-Terminkontrakt oder den jeweiligen Refe-
renzmarktwert zu verwenden. Auf den Spotmarkt bezogene
Call-Optionen mit héheren Austibungspreisen erscheinen
tiir diese Technologien eher nicht geeignet, da sie nur Preis-
steigerungen bei sehr hohen Preisen abschépfen konnen.
Fiir steuerbare Erneuerbare Energien mit héheren variablen
Kosten (insbesondere die Biomasse) kommen grundsatzlich
auch Call-Optionen bezogen auf den Spotmarkt infrage.

Die jeweiligen Ausiibungspreise sollten auf Grundlage des
bei der Pramienermittlung zugrunde gelegten Stromprei-
ses zuzliglich eines Zuschlags erfolgen. Konkret konnte der
Ausiibungspreis mit ausreichendem Abstand tiber den im
Abschnitt 4.4 ermittelten Werten fir das untere Strom-
preisszenario festgelegt werden. Bei der GroRenordnung der
hier erzielbaren Erldse ist auch eine Risikobegrenzung fiir
weiter fallende Stromerlése im Energy-only-Markt kaum

erforderlich.

Die Einfithrung von geeigneten Risiko-Bandbreiten-Me-
chanismen ist ein zentrales Ausgestaltungselement des
hier entwickelten Reformmodells. Durch diese Mechanis-
men konnen unerwinschte Produzentenrenten vermieden
werden und sinnvolle Risikobénder fir die Betreiber der
Regenerativkraftwerke geschaffen werden. Letztlich sind
derartige Verfahren zur Abschopfung fiir alle Reformmo-
delle des EEG jenseits einer festen Einspeisevergiitung (mit
Ausnahme eines Quotenmodells) relevant. Aus einer ersten
Analyse der zur Verfiigung stehenden Optionen kann ab-
geleitet werden, dass fiir die verschiedenen erneuerbaren

Erzeugungstechnologien unterschiedliche Varianten an Ab-

schopfungsmechanismen eingesetzt werden sollten, abhan-

gig von ihrer Einlastbarkeit und ihren variablen Kosten.

Der Risiko-Bandbreiten-Mechanismus ist nicht nur fiir

die Variante einer administrativen Festlegung der Kapazi-
tatspramien, sondern auch fiir den Fall anwendbar, dass die
Kapazitatspramien Gber Ausschreibungen vergeben wer-
den. Hier ist der Wettbewerb um die Strompreisprognose
zwar Teil des Wettbewerbs, wenn jedoch die Abschépfung
von Erlosen oberhalb eines bestimmten Erlosniveaus der je-
weiligen Technologieflotte als Bestandteil des ausgeschrie-
benen Produkts definiert wird, kann der Risiko-Bandbrei-
ten-Mechanismus auch im Kontext von Ausschreibungen
Anwendung finden. Dies ist auch sinnvoll, da die Gebote in
den Auktionen tendenziell und erwartbar auf niedrige Prog-
nosen fir die Erlése aus dem Energy-only-Markt abstellen

werden.
3.3 Die Rolle von Ausschreibungen

3.3.1 Einfiihrende Uberlegungen

Ein wesentliches Gestaltungsmerkmal eines weiterentwi-
ckelten EEG, insbesondere wenn man diese Weiterentwick-
lung als Schritt auf dem Weg zu einem neuen Segment des
Strommarktdesigns antizipiert, ist die Frage, iber welchen
Mechanismus die Hohe der jeweiligen Zahlungen festgelegt
wird. Im EEG wird die Hohe der Zahlungen auch nach der
Novelle 2014 administrativ festgelegt, wenn auch mit dem
EEG 2014 der Ubergang zu Ausschreibungsmodellen bis
zum Jahr 2017 klar vorgegeben wird.

Dies entspricht den Vorgaben der EU-Beihilferichtlinien,
wenn diese auch unter bestimmten Voraussetzungen eine
Aussetzung der Verpflichtung zur Einfithrung von Aus-
schreibungsverfahren beziehungsweise eine Begrenzung
auf Anlagen oberhalb bestimmter Kapazitdtsgrenzen vorse-
hen (EC 2014, Tz. 127 und 128):

- Grundsétzlich ausgenommen von der Verpflichtung zur
Vergabe von Pramienzahlungen tiber Ausschreibungen
sind Windkraftprojekte mit einer Leistung von maxi-

mal sechs Megawatt beziehungsweise mit maximal sechs
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Anlagen sowie alle andere Anlagen mit einer Leistung von
maximal einem Megawatt.

- Die Mitgliedstaaten konnen auf Ausschreibungen als
Vergabemechanismen verzichten, wenn sie belegen
kénnen.

- dass nur eine sehr kleine Zahl von Projekten fiir die
Ausschreibungen infrage kommen wiirde;

- dass die Nutzung von Ausschreibungen zu einem An-
stieg der Unterstitzungszahlungen fithren wiirde oder

« dass die Pramienvergabe iber Ausschreibung zu nied-
rigen Realisierungsraten bei den entsprechenden Pro-
jekten fihren wiirde.

Ausschreibungen oder Auktionen bilden in der gesamten
Breite der aktuellen Strommarktdesigns einen zentralen
Preisfindungsmechanismus, auch wenn dies nicht not-
wendigerweise in der gleichen Breite fiir das Segment der
regenerativen Stromerzeugung zutrifft. Auktionen sind fiir
Strommengen, Systemdienstleistungen, Brennstoffe sowie
gegebenenfalls Emissionsberechtigungen oder Pramien fiir
gesicherte Leistung ein sehr weitgehend genutztes Stan-
dardverfahren fiir die Preisfindung (Maurer/Barroso 2011).
Dies gilt fiir sehr viele Strommaérkte beziehungsweise Ver-
sorgungssysteme weltweit (sowohl in Industrie- als auch
in Schwellenldndern), insbesondere aber fiir das wettbe-
werbliche Strommarktmodell der Européischen Union und
Deutschlands. Im Vordergrund stehen dabei jedoch meist
Ausschreibungen oder Auktionen fiir Massengtiter (Com-
modities) und weniger komplexere Produkte wie Prdmien-
zahlungen fiir noch zu errichtende Anlagen, insbesondere
wenn es sich um lédngerfristige Zahlungen handelt und ein
erheblicher Vorlaufbedarf fiir die Ausschreibungen besteht.

Gleichwohl wird im weltweiten Vergleich eine Reihe von
Ausschreibungsverfahren auch fiir die Finanzierung rege-
nerativer Stromerzeugungsanlagen eingesetzt, auch wenn
sich die Rahmenbedingungen dafiir und die jeweils ver-
folgten Ansétze teilweise sehr stark unterscheiden. Die
Zahl der Staaten, die Auktionsmodelle fiir die Finanzierung
regenerativer Stromerzeugungsanlagen nutzen, stieg von
neun im Jahr 2009 auf insgesamt 55 zum Anfang des Jah-
res 2014 (REN21 2014). Damit liegt die Zahl der Lander mit

Ausschreibungssystemen zwar immer noch hinter der mit

Einspeisevergiitungen (68), aber inzwischen sehr deut-
lich tber der Anzahl von Landern, die Quotenmodelle oder
Portfoliostandards (Renewable Portfolio Standards — RPS)
fir Erneuerbare Energien betreiben (28). Im Vergleich zur
Entwicklung bei Einspeisevergltungs- oder Quoten-/Port-
folio-Modellen? hat sich dabei fiir Ausschreibungsmodelle
in den letzten Jahren die starkste Zuwachsdynamik erge-
ben (REN21 2014). Ausschreibungsmodelle fiir Erneuerbare
Energien werden insbesondere in Schwellenldndern umge-
setzt, wobei Mittel- und Stidamerika einen klaren regio-
nalen Schwerpunkt bilden. Gleichwohl werden Auktionen
zumindest fiir ausgewdhlte Technologiebereiche der rege-
nerativen Stromerzeugung aktuell auch in einer Reihe von
OECD-Staaten (Danemark, Frankreich, Italien, Kalifornien,

Quebec etc.) betrieben.

In den letzten Jahren sind aber auch einige Ausschreibungs-
mechanismen wieder abgeschafft und teilweise durch Fest-
vergiitungssysteme ersetzt worden. Die Griinde dafiir sind
vielféltig, es lassen sich aber — bei insgesamt liickenhafter
Datenbasis beziehungsweise Aufarbeitung - einige Heraus-
forderungen identifizieren, mit denen Ausschreibungsmo-
delle in besonderer Weise konfrontiert worden sind (del Rio/
Linares 2014):

- In vielen Systemen sind die urspriinglich gesetzten Ziele
nicht erreicht worden, da in den Ausschreibungen erfolg-
reiche Projekte letztlich nicht oder mit starker Verzoge-
rung realisiert worden sind.

26 Ausschreibungsmodelle sind strikt von Quoten- beziehungs-
weise Portfoliomodellen (Renewable Portfolio Standards)
zu trennen. Zwar gehoren beide Modelle zur Gruppen der
Mengensteuerungsinstrumente, bei denen sich der Preis auf
Grundlage einer Mengenvorgabe bildet. Bei Quoten- bezie-
hungsweise Portfoliomodellen ergibt sich die Nachfrage je-
doch aus einer Verpflichtung dezentraler Akteure (in der
Regel der Stromlieferanten), bei Ausschreibungen wird die
Nachfrage in der Regel iiber zentrale Auktionen erzeugt.
Ausschreibungsmodelle haben in Bezug auf die Ausgestaltung
der wettbewerblichen Preisfindung deutlich gréfie-
re Freiheitsgrade als Quoten- oder Portfoliomechanismen
(Dauer der Pramienzahlung, Preisbildung etc.).
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- Soweit technologieneutrale Ausschreibungsmodelle um-
gesetzt worden sind, ergab sich eine (zu) geringe Techno-
logiediversitéat.

- Ausschreibungsmodelle haben zumindest in den Frith-
phasen der jeweiligen Innovationsprozesse nur geringe
Beitrage zur technologischen Weiterentwicklung geleis-
tet.

- Die gesellschaftliche Akzeptanz ist im Umfeld von Aus-
schreibungsmodellen oft niedrig, da diese oft zur Konzen-
tration des Anlagenausbaus in bestimmten Regionen (mit
vorteilhaften Rahmenbedingungen) gefiithrt und keine
ausreichenden Anreize fiir die Beteiligung kleinerer In-
vestoren gesetzt haben.

Vor diesem Hintergrund relativieren sich zumindest im
generellen Trend die empirisch festgestellten Vorteile von
Ausschreibungsmodellen, das heiflt geringere Kosten, die
sich Gber die Zeit weiter verringern. Diesbeziiglich muss
aber auch darauf hingewiesen werden, dass beide Vorteile
einerseits keineswegs durchgéngig aufgetreten sind und
andererseits auch nicht immer ausschlieflich den Aus-
schreibungsmodellen, sondern auch sich verdndernden
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen zuzurechnen waren.
Diese héatten gegebenenfalls auch im Rahmen anderer For-
dersysteme zu Anpassungen gefiihrt. Die bisherige Bilanz
der Finanzierung von regenerativen Stromerzeugungsan-
lagen tiber Ausschreibungen ist damit gemischt, auch wenn
sie in sehr hohem Mafe von den jeweiligen Bewertungsper-
spektiven und Analysezeitrdumen abhéngig ist.?

Internationale Erfahrungen mit Ausschreibungsmodel-
len zeigen, dass auch dort die Effekte in starkem Malle von
den jeweiligen Rahmenbedingungen abhéngen. Diese rei-
chen von spezifischen Markt- und Marktmachtstrukturen
Uiber die Anforderungen fiir den Netzzugang, den Entwick-
lungsstand beim Ausbau Erneuerbarer Energien und den
im Markt verfiigbaren Informationen bis hin zu den Pro-

duktspezifikationen der jeweiligen Auktionsmodelle (Aus-

27 vgl. dazu die bemerkenswert unterschiedlichen Bewertungen
der gleichen Ausschreibungsmodelle aus dem internatio-
nalen Raum bei Maurer/Barroso (2011), MVV et al. (2013),
Frontier (2013a), IZES (2014b), del Rio/Linares (2014)

schreibung vorentwickelter Standorte etc. versus vollig freie
Ausschreibung von Kapazitédten etc.). In keinem der inter-
nationalen Beispiele erfolgten jedoch Ausschreibungen bei
einem mit Deutschland vergleichbaren Ausbaustand (neuer)
Erneuerbarer Energien, in keinem der Beispiele hat es vor
Einfihrung von Ausschreibungsmodellen ein derart brei-
tes Engagement bei Investitionen in Erneuerbare Energien
(also einerseits so viel Information im Markt und anderer-
seits eine solch grolie Akteursvielfalt in den verschiedenen
Stufen der Wertschopfungskette von Erneuerbare-Ener-
gien-Projekten) gegeben. Die Nutzung von Ausschreibun-
gen fiir die Preisfindung in — wie auch immer strukturierten
- Finanzierungsmechanismen fiir Erneuerbare Energien in
Deutschland bedeutet letztlich, dass in weiten Bereichen in-
strumentelles Neuland betreten wird.

Die Einfiihrung und Ausgestaltung von Ausschreibungen in
einem weiterentwickelten EEG bediirfen einer Priorisierung

der damit verfolgten Ziele:

- Sie kénnen primér das Ziel verfolgen, die (spezifischen)
Kosten zu senken beziehungsweise mit Blick auf sich
dndernde Rahmenbedingungen zu dynamisieren (auch
wenn damit méglicherweise Mengenziele verfehlt wer-
den - siehe unten).

- Sie kénnen primér als Mechanismus zur Umsetzung
strikter Mengenziele eingesetzt werden (auch wenn dies
gegebenenfalls zu hoheren Kosten fithrt — siehe unten).

- Sie kénnen aber auch als Konsequenz einer grundséatzli-
chen ordnungspolitischen Orientierung eingefihrt wer-
den, nach der im Strommarkt prinzipiell keine adminis-
trativen Preissetzungen erfolgen sollen (auch wenn dies
gegebenenfalls zu hoheren Kosten oder Zielverfehlungen

fihren kann - siehe unten).

Auch wenn in vielen energiepolitischen Debatten diese un-
terschiedlichen Zugéinge nicht immer klar voneinander zu
trennen sind beziehungsweise klar so formuliert werden,
bedarf es einer Verstdndigung iiber die jeweiligen Priori-
sierungen. Fur die Einfithrung von Ausschreibungen fiir
regenerative Stromerzeugungsanlagen sind diese Priori-
sierungen von herausragender Bedeutung, da sie fiir die

Ausgestaltung zentraler Elemente der Ausschreibungen den
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eigentlich relevanten Bezugsrahmen bilden und so ent-
scheidend fir die Entwicklung tragfdhiger Modelle sind.

3.3.2 Ausgestaltung von Ausschreibungen und deren
Implikationen
Die theoretische beziehungsweise anwendungstibergrei-
fende Literatur zu Auktionen ist zwar duflerst umfang-
reich?, festzuhalten ist aber auch, dass die robuste Umset-
zung von Ausschreibungen gerade fiir das hier relevante,
teilweise durch sehr dynamische Rahmenbedingungen
gekennzeichnete Anwendungsfeld extrem kontextgebun-
den ist und in sehr hohem Male von Parametrisierungen
im Detail abhéngt. Es kann und wird so nicht gelingen, das
.optimale” Auktionsdesign zu finden, vielmehr ist fiir die
Einfiihrung von Ausschreibungen ein ldngerer und mog-
licherweise stetiger Lern- und Weiterentwicklungspro-
zess einzukalkulieren. Vor diesem Hintergrund werden im
Folgenden einige zentrale Ausgestaltungsmerkmale und die

damit verbundenen Herausforderungen kurz skizziert.

Produktdefinition

Die genaue Spezifikation des Produkts einer Ausschreibung
bildet den zentralen Ausgangspunkt fiir jegliche Ausgestal-
tung eines Ausschreibungsverfahrens. Als Produkt einer
Ausschreibung zur Finanzierung regenerativer Stromer-
zeugungsanlagen wird dabei im Folgenden eine spezifisch
strukturierte Zahlung (Pramie) fiir eine bestimmte Techno-
logieauswahl iber einen klar abgegrenzten Zeitraum (Zah-
lungszeitraum) und ab einem definierten Zeitpunkt (Vin-

tage) verstanden.

Grundsatzlich sind Ausschreibungen im Kontext regene-
rativer Stromerzeugungsanlagen fir nahezu alle denkbaren
Varianten von Pramienzahlungen moglich (vgl. auch Ab-
schnitt 2.3):

- gleitende Marktpramien
+ mit oder ohne Gesamtbegrenzung (zeitlich oder in
Bezug auf Mengen);

28 vgl. Milgrom/Weber (1982), Robinson (1985), Ausubel/Cramton
(1998), Klemperer (2004), Jansen (2004), Krishna (2010)

- mit oder ohne nachfolgende Indexierung der effekti-
ven Pramienzahlung (Standort-, Referenzertragsmodell
etc.);

« mit oder ohne Technologiedifferenzierung;

- auf Strommengen bezogene Fixprdmien

- mit oder ohne Gesamtbegrenzung (zeitlich oder in Be-
zug auf Mengen);

- mit oder ohne nachfolgende Indexierung der effekti-
ven Pramienzahlung (Standort-, Referenzertragsmodell
etc.);

+ mit oder Abschépfungsmechanismen (wie dem hier
diskutierten Risiko-Bandbreiten-Mechanismus);

+ mit oder ohne Technologiedifferenzierung;

- auf (systemdienliche) Erzeugungskapazitat bezogene

Fixpramien

- mit oder ohne nachfolgende Indexierung der effekti-
ven Pramienzahlung (Standort-, Referenzertragsmodell
etc.);

+ mit oder Abschépfungsmechanismen (wie dem hier
diskutierten Risiko-Bandbreiten-Mechanismus);

+ mit oder ohne Technologiedifferenzierung;

- sowie alle entsprechenden Hybridmodelle.

Die entscheidende Rahmenbedingung fiir die Einfiih-

rung von Ausschreibungsmodellen bildet hier weniger die
grundsatzliche Machbarkeit, sondern der Umfang, in dem
die jeweiligen Modelle auf im Markt existierende und weit
verbreitete Informationen aufsetzen konnen und welche
Konsequenzen dies fiir das Auktionsdesign hat. Bezieht sich
die Ausschreibung auf ein eingefithrtes Produkt (wie zum
Beispiel die Basisvergiitung der gleitenden Marktpramie), so
wird die Entdeckungsfunktion der Ausschreibung mogli-
cherweise eine geringere Rolle spielen und es kénnen einfa-
chere Auktionsdesigns gewéahlt werden. Erfolgt dagegen die
Einfihrung von Ausschreibungen zusammen mit fiir den
Markt eher neuartigen Produkten (wie zum Beispiel Pra-
mien auf systemdienliche Leistung), so miissen Auktions-
designs gewéhlt werden, die starker auf Preisentdeckung
ausgerichtet sind und gegebenenfalls geeignete Absiche-

rungsmechanismen (Preisgrenzen etc.) aufnehmen.

Hinsichtlich des Technologienbezugs ist zumindest bis auf

Weiteres eine gewisse Technologiedifferenzierung sinnvoll,
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notwendig und in vielen Vorschldgen sowie Empfehlungen
fiir Ausschreibungsmodelle (MVV et al. 2013, Enervis et al.
2013, 2014, IZES 2014b, del Rio/Linares 2014, Frontier 2014)
auch vorgesehen (vgl. auch Abschnitt 2.3.2). Gleiches gilt fiir
die Laufzeit der Pradmienzahlungen, auch hier wird - vor al-
lem mit Blick auf die Risikosituation der Investoren bezie-
hungsweise Betreiber — ganz Giberwiegend die ldngerfristige
Zahlung der Pramien vorgesehen, bildet doch die Moglich-
keit solcher ldngerfristiger und risikomindernder Zahlungen
ein entscheidendes Unterscheidungsmerkmal zu Quoten-
oder Portfoliomodellen, fiir die zumindest im Kontext libe-
ralisierter Markte ohne langfristige Bezugsvertrége keine

ldngerfristig festgelegten Zahlungen mdglich sind.

Eine sehr wichtige Rolle spielt dartiber hinaus der Startzeit-
punkt fiir die Pramienzahlungen, der wesentliches Aus-
gestaltungsmerkmal fiir die zu auktionierenden Produkte
bildet. Angesichts der teilweise erheblichen und gleichzeitig
zwischen einzelnen Regenerativtechnologien beziehungs-
weise der entsprechenden Leistungsklassen sehr unter-
schiedlichen Vorlaufzeiten miissen die Ausschreibungen
fiir die Prdmien in einem bestimmten Abstand zur (vorge-
sehenen) Inbetriebnahme der jeweiligen Anlagen vorge-
nommen werden. Mit Blick auf die sehr unterschiedlichen
Planungs-, Genehmigungs-, Order- und Bauzeiten werden
hier unterschiedliche Produkte angeboten werden miissen,
das heillt Pramien mit unterschiedlichen zeitlichen Abstén-
den zwischen der Auktion und dem Beginn der Zahlungen.
Bei einer groflen Vielfalt der verschiedenen Technologien
und Projektstrukturen werden hier voraussichtlich mindes-
tens vier verschiedene Produkte angeboten werden miis-
sen, das heil3t mit einem Beginn der Pramienzahlungen in
einem halben Jahr (fiir kleinere Projekte) sowie fiir ein, zwei
oder drei Jahre (fiir Projekte mit ldngeren Umsetzungszeit-
rdumen). Selbst wenn im Extremfall keine Technologiediffe-
renzierung vorgenommen wiirde, wéire wahrscheinlich eine
durch die unterschiedlichen Projektgroflen vorgegebene
Produktdifferenzierung nach Vorlaufzeit notwendig. Bei
nach Technologien und gegebenenfalls Regionen differen-
zierten Ausschreibungen wiirde die Notwendigkeit einer
Differenzierung des jeweiligen Zahlungsbeginns zu einer
entsprechenden Vervielfaltigung der Zahl der notwendigen
Auktionen fithren.

Festsetzung der Nachfrage

Gemeinsames Merkmal aller Ausschreibungsverfahren im
hier diskutierten Kontext ist, dass die Nachfrage durch eine
zentrale Instanz festgelegt wird und eine entsprechende
Ausschreibungsplattform existiert. Fiir die Ausschreibung
von Prémien flir regenerative Stromerzeugung oder Kapazi-
tdt muss zunéchst die Wechselwirkung zwischen der Auk-
tionsfrequenz und der jeweils zur Ausschreibung kommen-

den Quantitiaten beachtet werden:

- Hohe Auktionsfrequenzen (zum Beispiel mehrmals im
Jahr) ermoglichen Anpassungsprozesse, einerseits be-
zliglich der sich méglicherweise verdndernden Kosten-
situationen, aber auch beziglich der Angebotsstrate-
gien (um beispielsweise Projektverzogerungen bei nicht
erfolgreichen Geboten abzumildern). Sie verringern aber
moglicherweise auch die Liquiditat der Auktion mit den
entsprechenden Folgeproblemen wie zum Beispiel der
Ausiibung von Marktmacht. Nicht zuletzt sind die héhe-
ren Transaktionskosten sehr hoher Auktionsfrequenzen
zu beachten.

- Geringe Auktionsfrequenzen (zum Beispiel im Abstand
mehrerer Jahre) erhohen die Liquiditat der Ausschrei-
bungen und erschweren strategisches Bieterverhalten,
koénnen aber zu erheblichen Preisspriingen, allgemeiner
Preisvolatilitat und den entsprechenden Folgeproblemen

im Bereich der Projektplanung und -umsetzung fithren.

Bei der Verfolgung von Ausbauzielen, die die Errichtung von
etwa tausend Windkraft- und mehreren Zehntausend Pho-
tovoltaikanlagen notwendig machen, liegt eine héhere Aus-
schreibungsfrequenz nahe, insbesondere wenn Produkte
ausgeschrieben werden, fiir die die Preisentdeckung noch
eine erhebliche Rolle spielt. In jedem Fall hat sich das Fehlen
klarer, transparenter und berechenbarer Ausschreibungs-
kalender als ein entscheidender Grund fiir die vielféltigen
Probleme von Ausschreibungsmodellen ergeben (del Rio/
Linares 2014), sodass eine entsprechende Verlésslichkeit der
Auktionsdurchfiihrung als wichtige Erfolgsbedingung an-

gesehen werden muss.
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Neben der Festsetzung klar festgelegter Ausschreibungs-
mengen kann jedoch alternativ die Hybridvariante in Be-
tracht gezogen werden, nach der die Ausbauziele von den
Pramienhohen abhéngig gemacht werden, die Nachfrage
also elastisch gestaltet wird, um so zum Beispiel bestimmte
Kostenobergrenzen einzuhalten. Die Entscheidung fiir oder
gegen solche Ausgestaltungsvarianten hangt direkt von den
oben genannten Prioritdtensetzungen ab und ist somit ori-

gindr politischer Natur.

Schlieflich ist auf der Nachfrageseite die Frage zu behan-
deln, ob die Nachfrage regionalisiert und entsprechend
ausdifferenziert wird. Grundsétzlich kommt eine solche
Ausgestaltungsvariante natiirlich nur infrage, wenn eine
entsprechende regionale Differenzierung dezidiert ange-
strebt wird. Eine Aufspaltung der Nachfrage nach Regionen
verringert natiirlich die Liquiditat der einzelnen Ausschrei-
bungen und fihrt zu den entsprechenden Herausforderun-
gen (Marktmacht etc.) beziehungsweise GegenmafRnahmen
(die das Auktionsdesign wiederum verkomplizieren kénnen)
und verringert schlieflich die Moglichkeit héherer Fre-
quenzen. Vor diesem Hintergrund ist dringend zu priifen, ob
die Regionalisierung von Ausschreibungen iber die Nut-
zung von Indizierungsverfahren fir die Prdmienzahlungen
(zum Beispiel im Rahmen eines Standortindex oder eines

- weiterentwickelten — Referenzertragsmodells) vermie-
den oder zumindest begrenzt werden kann. Gegenstand von
Nachfrage und Geboten ware in dieser Auspragung eine
Pramienzahlung fir einen vordefinierten Referenzstandort,
zur Auszahlung kidme jedoch eine tiber einen entsprechen-
den Index fiir die spezifischen (Standort-)Bedingungen an-

gepasste Pramie.

Auktionsverfahren

Die Ausschreibungen kénnen auf der Basis verschiedener

methodischer Ansétze durchgefithrt werden:

- Fir Massengiiter erfolgen Auktionen im Regelfall auf
der Basis von Einrundenverfahren (statische Auktio-
nen). Hier werden die verschlossenen Gebote (Sealed Bid)
an die Auktionsplattform tibermittelt und erhalten in der
(aufsteigenden) Reihenfolge der Gebote den Zuschlag, bis

die ausgeschriebene Menge erreicht wird. Ublich sind
Einrundenverfahren vor allem fiir Produkte, zu denen
bereits umfangreiche Informationen im Markt verflighar
sind. Sie sind robust und vergleichsweise einfach durch-
zufiihren, entsprechende Dienstleistungsangebote sind
umfangreich verfiigbar.

- Mehrrundenverfahren (dynamische Auktionen) wer-
den dagegen oft fiir Produkte angewendet, bei denen die
Preisentdeckung eine besondere Rolle spielt (also erheb-
liche Unsicherheiten beziiglich Preisen und Mengen bei
den Marktteilnehmern anzunehmen sind). Hier wird im
Prozess der Auktion (direkt oder indirekt) das Zwischen-
ergebnis offengelegt und den (verbleibenden) Bietern die
Moglichkeit gegeben, ihre Gebote anzupassen. Eine oft
verwendete Auktionsmethode ist hier das Descending-
Clock-Verfahren (Hollandische Auktion), bei dem die
Auktion mit der Ausrufung eines Hochstpreises startet,
der dann rundenweise reduziert wird. Eine zentrale Her-
ausforderung von rundenbasierten Ausschreibungen ist,
dass den Angebotsstrategien der Bieter hier eine weit-
aus groRere Bedeutung zukommt und sie deshalb auf der
Ausschreibungs- und Bieterseite zu einer hoheren Kom-

plexitdt tendieren.

Das Auktionsverfahren hingt damit ganz entscheidend
von der Ausgestaltung des Produktes der Ausschreibung ab
(siehe oben) und kann letztlich auch erst nach einer ent-
sprechenden Richtungsentscheidung sinnvoll ausgewahlt
werden. Auch soll darauf hingewiesen werden, dass in be-
stimmten Auktionsmodellen beide Ansétze in unterschied-
lichen Phasen miteinander kombiniert werden. Phasenmo-
delle vergroRern die Komplexitdt von Auktionsverfahren

jedoch nochmals erheblich.

Wenn wie im hier analysierten Reformmodell die Einfiih-
rung von Ausschreibungen parallel zu einer Strukturre-
form des Finanzierungsmechanismus vollzogen werden soll,
durfte der Preisentdeckung eine besondere Prioritét zu-
kommen. Damit sollte das Ausschreibungsverfahren eher in
Richtung eines Mehrrundenverfahrens nach dem Descen-

ding-Clock-Ansatz ausgestaltet werden.
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Preisbildung und Auszahlung

Nachdem das Auktionsverfahren das Zuschlagsverfahren
definiert, ist zu entscheiden, auf welcher Basis der Preis
festgelegt wird:

- In Auktionen fiir Massengiiter wird ganz Giberwiegend
der Ansatz von Einheitspreisen verfolgt. Alle Bieter zah-
len beziehungsweise erhalten den Preis des letzten er-
folgreichen Bieters. Fiir Einheitspreisauktionen wird da-
von ausgegangen, dass es wenig Anreize gibt, jenseits der
eigenen Zahlungsbereitschaft beziehungsweise Kosten
anzubieten, es kann jedoch zu erheblichen Renten fir die
Anbieter mit geringen Preisgeboten kommen.

- In komplexeren Auktionen kommt dagegen das Pay-as-
bid-Verfahren zum Einsatz, nachdem die Bieter den von
ihnen gebotenen Preis zahlen beziehungsweise erhalten.
Hier entstehen erhebliche Anreize fiir strategische Gebote
(also dem Preis beziehungsweise den Kosten des letzten
erfolgreichen Bieters mdglichst nahe zu kommen), die die
realen Zahlungsbereitschaften beziehungsweise Kosten-
situationen eher verbergen als aufdecken.

- Einen Ansatz, um solch strategisches Verhalten zu ver-
meiden, bilden die sogenannten Vickrey-Auktionen,
bei denen die erfolgreichen Bieter jeweils den Preis des
nachfolgenden Bieters zu entrichten haben. In der Praxis
werden Vickrey-Auktionen jedoch trotz interessanter

theoretischer Vorteile nur selten eingesetzt.

Der empirische Befund zeigt, dass in den meisten Aus-
schreibungsverfahren fiir regenerative Stromerzeugungs-
anlagen Pay-as-bid-Ansétze verfolgt werden (Maurer/
Barroso 2011, del Rio/Linares 2014). Gerade wenn die Ein-
fihrung von Ausschreibungen mit Neuerungen bei den Pro-
dukten (zum Beispiel den Ubergang zu Kapazititszahlungen)
verbunden werden soll und sich an Mehrrundenverfahren
orientiert, diirfte sich eher der Einheitspreisansatz als sinn-

voll erweisen.

Von der Preisbildung zu unterscheiden ist gegebenenfalls
die Festsetzung der Auszahlung. Vor allem im Bereich der
Windenergie bilden die Standortbedingungen eine ent-
scheidende Determinante. Wenn tiberhéhte Produzen-

tenrenten fiir die Inhaber besonders giinstiger Standorte
vermieden werden sollen und/oder eine gewisse Gleichmaé-
Rigkeit des Windenergieausbaus {iber die Flache gewahr-
leistet werden soll, bietet sich die ergdnzende Anwendung
eines Standort-Indexierungsverfahrens an. Zur Auszah-
lung kdme dann nicht der in der Ausschreibung festgestellte
Preis, sondern eine Summe, die sich aus diesem Preis (fir
einen Standardstandort) und einem entsprechenden Stand-
ortindex ergibt. Das im Rahmen des EEG aktuell fiir dhnli-
che Zwecke eingesetzte Referenzertragsverfahren hat hier
einige gravierende Nachteile, sodass sich spétestens fiir den
Einsatz im Zusammenhang mit Ausschreibungen eine An-
passung oder der Wechsel zu einem alternativen Verfahren
empfiehlt (vgl. Abschnitte 3.4.3 und 6.2.2).

Praqualifikation und Sicherheitsleistungen

Gebote fiir die Auktion werden nur dann zugelassen werden
konnen, wenn bestimmte Praqualifikationsbedingungen
erfiillt werden. Hier miissen erhebliche Spannungsfelder in
Betracht gezogen werden:

- Niedrige Praqualifikationsbedingungen vermindern die
im Vorlauf zur Ausschreibung entstehenden Kosten und
damit die entsprechenden 6konomischen Risiken fiir die
Bieter. Sie erhohen aber auch das Risiko der Nichterfiil-
lung, wenn die Projekte trotz Erfolg in der Ausschreibung
und gegebenenfalls auskémmlicher Pramienhéhe aus Ge-
nehmigungs-, Anschluss- oder anderen Griinden nicht
realisiert werden oder werden kénnen. Gegebenenfalls
werden damit entsprechend héhere Sanktionen fiir die
Nichterfillung des mit dem Zuschlag fiir Pramienzahlung
zustande kommenden Vertrages Giber die Errichtung der
Anlage notwendig.

- Hohe Praqualifikationsbedingungen kénnen die im Vor-
lauf der Auktion entstehenden Kosten erheblich erhéhen
und sind fiir die Bieter entsprechend risikovoll. Sie ver-
mindern jedoch das oben genannte Risiko der Nichterfil-
lung und kénnen die entsprechenden Sanktionen ent-
schérfen.

Angesichts der sehr unterschiedlichen Ausgangsbedin-

gungen fiir die unterschiedlichen Erzeugungsoptionen ist
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hier zunéchst ein nach Technologien und Leistungsklassen
differenzierter Ansatz unausweichlich. Es gibt aber auch
Vorschlédge zur Vorentwicklung beziehungsweise Vorge-
nehmigung von Standorten beziehungsweise Standortre-
gionen, auf deren Grundlage differenzierte Praqualifikati-
onsbedingungen eingefithrt werden kénnen (del Rio/Linares
2014). In jedem Fall bedarf die Frage der Praqualifikations-
anforderungen einer sehr intensiven und extrem praxis-
orientierten Analyse und Aufarbeitung, da der Erfolg von
Ausschreibungsmodellen in ganz besonderer Weise von den
Préqualifikations- und den damit verbundenen Folgerege-

lungen (siehe unten) abhangt.

Dartiber hinaus sehen Auktionsverfahren die Hinterlegung
von Sicherheiten aus Vorbedingung (Collaterals) fiir die Teil -
nahme an der Ausschreibung vor. Teilweise werden diese
Sicherheitsleistungen auch als Teil des Nicht-Erfillungs-
Regimes (siehe unten) angesehen. Hohe Sicherheitsleistun-
gen erhdhen zumindest fiir kleinere Anlagen beziehungs-
weise Projekte den Teilnahmeaufwand und wirken so mit
Blick auf die Akteursvielfalt tendenziell restriktiv, wéren

also in der Grundtendenz zu vermeiden.

Schliellich ist darauf hinzuweisen, dass der Rolle von
Préqualifikationsanforderungen und Sicherheitsleistungen
gegebenenfalls eine geringere Bedeutung zukommt, wenn
die Zielerreichung nicht als Prioritét gesetzt ist (vgl. Ab-
schnitt 3.3.1), das heil’t ein héheres Maf} an Nichterfiillung
bei Festlegung der Ausschreibungsmengen berticksichtigt
wurde oder Zielverfehlungen im Rahmen von héherfre-

quenten Ausschreibungen ausgeglichen werden kénnen.

Vertragserfullung und Handelbarkeit

Wenn bestimmte Anlagen zwar in der Auktion erfolgreich
sind, es ihnen aber — aus welchem Grund auch immer -
nicht gelingt, die Anlagen (fristgerecht) in Betrieb zu neh-
men, so werden die mit der Auktion verfolgten Mengenziele
verfehlt. Die Regelungen zur Durchsetzung der Vertragser-
tillung bilden damit einen zentralen Ausgestaltungspara-
meter fiir den Erfolg oder Misserfolg von Ausschreibungen.
Auch hier missen pragmatische Losungen in einem Span-

nungsfeld verschiedener Anforderungen gefunden werden:

- Eine hohe Vertragstreue kann durch hohe Ponalen durch-
gesetzt werden. Insbesondere bei niedrigen Préaqualifika-
tionsbedingungen und bedingt durch die gegebenenfalls
auf der Investorenseite nicht oder nur schwer beeinfluss-
baren Faktoren (Genehmigungsverfahren, Liefer- und
Qualitatsprobleme etc.), in deren Folge Projekte sich ver-
zogern oder scheitern kdnnen, werden potenzielle Pénal-
zahlungen in die Gebote eingepreist werden (miissen).
Damit wird zwar das Mengenziel der Auktion erreicht,
aber das Ziel méglichst niedriger Pramienzahlungen ver-
fehlt.

- Wird dagegen die Erzielung mdglichst geringer Prémien-
zahlungen als prioritdr bewertet und eine mehr oder we-
niger deutliche Verfehlung der Mengenziele in Kauf ge-
nommen, so kénnen niedrige Pénalen festgelegt werden.
Bei hoher Auktionsfrequenz kann aber eine Verfehlung
der Mengenziele auch bei niedrigen Ponalen verhindert

werden.

Eine Entscheidung iber die Ausgestaltung der Ponalen ist
so direkt von den jeweils dominierenden Pramissen ab-
héngig und muss auf dieser Basis getroffen und transparent
gemacht werden. Gleichwohl ist zur Vermeidung prohibitiv
hoher Pénalen und den entsprechenden Folgen fiir die Ak-
teursvielfalt beziehungsweise die Prdmienh6hen auch eine
Reihe von pragmatischen Zwischenlosungen moglich und

angeraten:

- Bestimmte Anteile fiir die Nichterfiillung kénnten bereits
in den Ausschreibungen berticksichtigt werden, das heif3t
die Ausschreibungsmengen wiirden um eine entspre-
chende Nichterfillungsmarge vergrofRert. Das Risiko von
Zielverfehlungen konnte so zumindest eingegrenzt bezie-
hungsweise iiber héhere Auktionsfrequenzen durch ent-
sprechende Nachsteuerungen eingeschrankt werden.

- Die Ponalzahlungen kénnen gleitend ausgestaltet werden,
um einerseits die (Mengen-)Risiken von Nichterfiillung
und verspéteter Erfiillung abzugrenzen und andererseits
die Verzogerungsrisiken angemessen zu adressieren. Die
Hohe der Pénale wiirde damit fiir die Nichterfillung zum
Vertragszeitpunkt auf einem vergleichsweise niedrigen
Niveau beginnen und sich dann tiber die Zeit stetig bis

auf einen Maximalwert erhéhen. Die gleiche Wirkung,
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allerdings nur fiir den Tatbestand der Projektverzdgerung,
wiirde sich tiber die Anrechnung der Verzogerungszeit-
rdume auf die Zahlungsdauer der Pramien ergeben.

- Wegen der hohen Vorbelastung des Ausgabenstroms fiir
geplante Projekte ist es eher problematisch, die Frage der
Nichterfilllung mit den Regelungen zur Hinterlegung von
Sicherheiten fiir die Auktion zu verbinden, auch wenn
nur damit das Problem der Nichterfiillung von zwischen-
zeitlich in Konkurs gegangenen Projekttragern effektiv

adressiert werden kann.

Einen interessanten Ansatz zur Biindelung bildet die Han-
del- beziehungsweise die Ubertragbarkeit der Pramienzu-
sicherungen (Préamienvertrige). Hiermit kénnte einerseits
eine Flexibilisierung der Vertragserfilllung ermdglicht wer-
den, andererseits kann mit solchen Regelungen nicht un-
erheblicher Missbrauch getrieben werden, der dann wieder
durch zusétzliche Regelungen eingegrenzt werden miisste.
Auch werden nach allen bisherigen Erfahrungen mit markt-
basierten Mechanismen die Akzeptanz handelbarer Prami-
envertriage und das mogliche Eintreten spekulativ orien-
tierter Akteure zu berticksichtigen sein beziehungsweise
wird die entsprechende Akzeptanz nicht von vornherein

als gegeben anzunehmen sein. Nicht zuletzt muss darauf
hingewiesen werden, dass mit der Einfiihrung handelbarer
Pramienbezugsrechte sehr schnell auch Herausforderungen
in Bezug auf finanzmarktrechtliche Vorschriften entstehen
konnen, die zu einer neuen Qualitit der Komplexitét bezie-

hungsweise der Zugangsbarrieren fithren kénnen.

Gleichwohl kénnten vor allem in der Anfangsphase von
Ausschreibungsverfahren mit der begrenzten Ubertragbar-
keit von Pramienvertrédgen pragmatische Zwischenlésungen
zwischen den beiden Extremen ,Ubertragungsverbot” und

.volle Handelbarkeit" geschaffen werden.

(Sonder-)Regelungen fur kleinere Akteure und zur
Sicherung der Akteursvielfalt in den Auktionen

Auch mit Blick auf die beschriebenen, teilweise durch-
aus komplexen Ausgestaltungsoptionen fiir die Nutzung
von Ausschreibungsmodellen stellt sich die Frage, wie die

Teilnahme von kleineren Projekten in der Tragerschaft von

nicht auf die entsprechenden Verfahren spezialisierten Ak-

teursgruppen ermoglicht werden kann.

Ein naheliegender Ansatz besteht darin, auf das Aufkom-
men entsprechender Dienstleister zu setzen, die in die Bie-
terfunktion eintreten. Mit dieser zusétzlichen Wertschop-
fungsstufe sind naturgemal zusétzliche Kosten verbunden,
die moglicherweise geringer sind als die der jeweiligen Pro-
jekttrager, aber letztlich als Zusatzkosten bei den Projekten

verbleiben.

In anderen Ausschreibungsverfahren (zum Beispiel Staats-
anleihen) ist zur Sicherstellung einer groReren Teilhabe die
Einfihrung von Non-competitive Bids verfolgt worden. Mit
einer solchen Regelung wird ein bestimmter Teil der ausge-
schriebenen Menge an kleinere Bieter vergeben, fiir die die
jeweiligen Produkte zum in der Auktion ermittelten Preis
verfiigbar gemacht werden, ohne dass an der Auktion direkt
teilgenommen werden muss. Uberschreitet die Zahl der Be-
werbungen im Bereich der Non-competitive Bids die ver-
fighare Menge der Produkte, so wird nach Anmelde- oder

ghnlichen Verfahren zugeteilt.

Sofern die Ausschreibungsverfahren so ausgestaltet wer-
den, dass die Preisbildung als Einheitspreis erfolgt, ist die
Einfiihrung von Non-competitive Bids relativ einfach. Eine
komplexere Situation ergibt sich bei Preisbildung nach dem
Pay-as-bid- oder dem Vickrey-Ansatz (siehe oben). Hier
miisste fiir das Segment der Non-competitive Bids und die
dort anzusetzenden Einheitspreise ein entsprechendes
Verfahrung zur Ermittlung des entsprechenden Einheits-
preises entwickelt werden, infrage kidmen diesbeziiglich die
Hochstpreise oder der Mittelwert beziehungsweise der Me-

dian der erfolgreichen Gebote.

Neben diesen spezifisch auf kleinere oder nicht auf ener-
giewirtschaftliche Ausschreibungen spezialisierte Akteure
ausgerichteten Regelungen bilden folgende Ausgestaltungs-
parameter der Ausschreibungen besonders relevante Vo-
raussetzungen fiir die Sicherung einer groleren Akteurs-
vielfalt:
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- hinreichend klein bemessene Losgréflen fiir die Aus-
schreibungen,

- akzeptable Praqualifikationsbedingungen,

- akzeptable Sicherungsanforderungen (Collaterals) fiir die
Ausschreibungen,

- auch fur kleinere Projekte akzeptable Ponalisierungsre-
gelungen bei nicht erfolgter oder verspéteter Erfiillung,

- generell eine moglichst geringe Komplexitét der Aus-
schreibungsverfahren,

- moglichst geringe administrative Zugangshiirden und
Vermeidung komplexer Aufsichtsstrukturen (vor allem

beziiglich finanzmarktrechtlicher Vorschriften).

Nicht zuletzt bildet aber auch die Freistellung von kleineren
Projekten von der Verpflichtung zum Erwerb der Pramien-
berechtigung tiber Ausschreibungen — zumindest fiir einen
gewissen Ubergangszeitraum - eine nicht zu vernachlés-
sigende Option zur Sicherung einer auch weiterhin grofRen
Akteursvielfalt.

3.3.3 Zwischenfazit: Einfilhrung von Ausschreibungen
Im Rahmen der aktuell geltenden rechtlichen Rahmenbe-
dingungen in der Europé&ischen Union?®, aber auch mit Blick
auf die mit der EEG-Novelle 2014 entstandene Rechtslage
und die damit prajudizierte erneute EEG-Novelle spatestens
im Jahr 2016, stellt sich nicht mehr grundsétzlich die Frage
von Ausschreibungen zur Vergabe von Pramienzahlungen
fir Stromerzeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Ener-
gien, sondern allenfalls noch die nach der konkreten Ausge-

staltung und des Einfithrungsprozesses im Zeitverlauf.

Wie auch immer die Ausschreibungsverfahren im Grund-
satz und im Detail ausgestaltet werden: Das Finanzierungs-
system fiir Erneuerbare Energien wird dadurch deutlich

an Komplexitdt zunehmen. Der konkrete Grad der Komple-
xitdtserh6hungen ergibt sich aus einigen grundsétzlichen

Priorisierungsentscheidungen, aber auch einer Vielzahl

29 Wobei hier bis zu einer hochstrichterlichen Entscheidung
zur Beihilferelevanz der Finanzierungsmechanismen
fir Erneuerbare Energien strittig bleiben diirfte, wel-
che Bindungswirkung die (aktuellen) Beihilfevorschriften
zum Beispiel mit Blick auf die verpflichtende Einfithrung
bestimmter Vergabeverfahren entfalten diirfen.

von Einzelfragen, die sich entweder im engeren Kontext des
Ausschreibungsverfahrens ergeben, aber in einigen zent-
ralen Punkten auch ganz entscheidend von anderen Aus-
gestaltungsfragen des Flankierungsmodells oder des neuen
Strommarktdesigns insgesamt (zum Beispiel mit Blick

auf die Struktur der Einkommensstrome fiir regenerative
Stromerzeugungsanlagen oder aber mit Blick auf den Grad

der Technologiedifferenzierung) abhéngen.

Damit fhrt der hohe Druck zur Einfithrung von Ausschrei-

bungsverfahren zu zwei weiteren Priorisierungsfragen:

- Wie ist die Einfithrung von Ausschreibungen und deren
Ausgestaltung mit Blick auf die (grundlegende) Umgestal-
tung der Einkommensstrome einzuordnen, wenn sich die
unvermeidbaren Unsicherheiten bei der Einfiihrung eines
neuen Grundmodells fiir die Finanzierung regenerativer
Stromerzeugungsanlagen mit einem neuen Vergabever-
fahrens iberlagern?

- Wie kénnen Ubergangsprozesse ausgestaltet werden, mit
denen diese Kumulation von Risiken und Unsicherheiten
eingeschrénkt werden kann, gleichzeitig aber vermieden
wird, dass die Erfahrungen mit dem Instrument Aus-
schreibung auf der Basis eines eingefithrten, aber letztlich
nicht zukunftstdhigen Produktes beziehungsweise Fi-
nanzierungsmechanismus gemacht werden (Strommen-
genpramien im Kontext der gleitenden Marktprémie), die
beim Ubergang zu anderen Primiensystemen mit hoher
Wahrscheinlichkeit und sehr weitgehend entwertet wiir-
den?

Wenn, wie in den hier présentierten Analysen, der Umstel-
lung der Einkommensstrome fiir regenerative Stromerzeu-
gungsanlagen eine sehr hohe Prioritdt zugemessen wird,

ergeben sich daraus die folgenden Schlussfolgerungen:

- Umstellung der Einkommensstrome in mdglichst umfas-
sender Weise (vgl. Abschnitt 3.2);

- schrittweiser Ubergang zu Ausschreibungsverfahren im
Rahmen der rechtlichen Méglichkeiten (das heildt auch
unter Rickgriff auch die Freiheitsgrade fiir die Ausnahme
von Ausschreibungen beziehungsweise die entsprechen-

den Nachweisfithrungen) zumindest fiir einen Uber-
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gangszeitraum und fiir Projekttypen beziehungsweise
-grofen, die ohnehin mit erheblichen energiewirtschaft-
lichen Komplexitdten konfrontiert sind beziehungsweise
von Akteuren getragen werden, die mit den oben genann-
ten doppelten Unsicherheiten besser umgehen kénnen;

- Einfihrung von verschiedenen Ausschreibungsmodellen
fiir unterschiedliche Anwendungsfelder (beziiglich Tech-
nologien, ProjektgroRen etc.), durchaus auch mit dem Ziel,
umfassendere Erfahrungen zu sammeln;

- gezielte und konsequente Umsetzung von Mechanismen,
die oben als Optionen zur Gewéhrleistung einer méglichst

groRRen Akteursvielfalt diskutiert worden sind.

In einer Gesamtwiirdigung der mit der (verpflichtenden)
Einfiihrung von Ausschreibungen entstehenden Kom-
plexitat konnte es auf einer abstrakten Ebene als sinnvoll
erscheinen, die umfassende strukturelle Reform der Ein-
kommensstrome fiir erneuerbare Stromerzeugungsanla-
gen zeitlich vorgelagert umzusetzen. Der Ubergang zu einer
wettbewerblichen Pramiensetzung in ganzer Breite wire
erst dann zu vollziehen, wenn in ausreichendem Umfang
Erfahrungen mit einerseits der oben genannten Neustruk-
turierung und andererseits mit Ausschreibungsverfahren
im konkreten energiewirtschaftlichen und regulativen Kon-
text Deutschlands gemacht wurden. Dariiber hinaus wére
zu berticksichtigen, dass die Komplexitét beziehungsweise
Diversitét der Ausschreibungsverfahren deutlich abnehmen
kann, wenn im Zeitverlauf eine weitere Verringerung der
Technologiedifferenzierungen sinnvoll erscheint und Infra-

strukturengpésse eine geringere Rolle spielen werden.

Faktisch ist jedoch mit der EEG-Novelle 2014 und den EU-
Beihilfeleitlinien die Einfithrung von Ausschreibungen als
prioritarer Reformschritt vorgegeben worden, sodass die
oben beschriebene, idealtypische Gestaltung des Ubergangs
zu einem neuen Finanzierungssystem als kaum noch realis-

tisch erscheint.

Vor diesem Hintergrund erscheint eine pragmatische Dis-
kussion iber den (notwendigen) Umfang und die zeitlichen
Einfiihrungsstrategien als zielfithrender als eine Grundsatz-
debatte tiber das Fiir und Wider von Ausschreibungsverfah-

ren oder die Suche nach einem hochkomplexen, universalen

Auktionsmodell, das sich von Beginn an der groen Band-
breite aller Herausforderungen fiir den gro3tmoglichen An-

wendungsbereich zu stellen hat.

Im Kontext des hier vorgeschlagenen Reformmodells lassen
sich damit fiir die Ausgestaltung der Ausschreibungen auf
der grundsatzlichen Ebene folgende Eckpunkte ableiten:

- Ausschreibung von Kapazitdtsprdmien mit Bezug auf die
systemdienliche Kapazitét bei gleichzeitiger Festsetzung
des Auslibungspreises fiir den Risiko-Bandbreiten-Me-
chanismus;

- Mehrrunden-Verfahren nach dem Descending-Clock -
Verfahren (Preisentdeckung fir ein neues Produkt ist
notwendig);

- Preisfestsetzung nach dem Einheitspreisansatz, ver-
bunden mit einem Standort-Indexierungsverfahren fir
Windkraftanlagen;

- Schaffung eines Segments fiir Non-competitive Bids fiir

Kleinanlagen.

Die weiteren Ausschreibungsregelungen bediirfen einer-
seits technologiespezifischer Regelungen und weiterer ver-

tiefender Analysen.
3.4 Erganzende Regelungen

3.4.1 Vorbemerkungen

Die Analysen in den vorstehenden Abschnitten zur Spezi-
fikation des Reformmodells haben deutlich gemacht, dass
trotz einer im Grundsatz vergleichsweise einfachen Archi-
tektur an einigen Stellen zusétzliche Regelungen notwen-
dig sind, um ein robustes und den in Abschnitt 2.5.2 disku-
tierten Pramissen entsprechendes Modell zu schaffen. Dies
betrifft:

- technische Umsetzungsfragen fiir die grof3e Bandbreite
der betroffenen Technologien beziehungsweise Kapazi-
tatssegmente,

- Optionen fir eine (weitere) Flexibilisierung des Modells,

- den Umgang mit Sonderzielen fiir das Reformmodell.
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In den folgenden Abschnitten wird eine Reihe dieser Zu-

satzoptionen zum Kernmodell der EEG-Reform diskutiert.

3.4.2 De-minimis-Regelungen

Beide in Abschnitt 3.2.1 in Betracht gezogenen Varian-

ten des Kernmodells zur Einbeziehung des Preissignals aus
dem Strommengenmarkt in eine kiinftige Flankierung fiir
die Erneuerbaren Energien erfordern, dass die Anlagen
Uber eine Lastgangmessung mit Moglichkeit der Fernaus-
lesung verfiigen. Nur so kann in der Variante der variablen
Einspeisevergiitung der Wert des eingespeisten Stroms in
Abhéngigkeit von dessen Lastprofil ermittelt werden. In der
Variante der Direktvermarktung ist die Lastgangmessung
erforderlich, um den Strom vermarkten zu konnen. Damit
der Betrieb einer Anlage entsprechend der Signale aus dem
Strommengenmarkt gesteuert werden kann, sind zudem
auch Fernwirkeinrichtungen erforderlich, iber die die An-
lage zum Beispiel an eine zentrale Leitwarte des Anlagen-
betreibers oder seines Dienstleisters angebunden werden
kann. GeméaR Paragraf 34 Absatz 1 EEG 2014 miissen An-
lagen im Rahmen der verpflichtenden Direktvermarktung
(also ab 2017 mit installierter elektrischer Leistung ab 100
Kilowatt) mit einem fernauslesbaren Zdhlern und Fernwirk-
anlagen ausgetattet sein, die es dem Direktvermarkter oder
einer anderen Person zumindest ermoglichen, die jeweilige

Isteinspeisung abzurufen.

Esliegt daher nahe, die Ausstattung der Anlagen mit einer
fernauslesbaren Lastgangmessung auch nach dem hier vor-
gestellten Modell zur Voraussetzung fiir die Férderung zu
machen. Im Falle von Kleinanlagen ist es jedoch aus Kosten-
griinden nicht angemessen, die Installation solcher Mes-
seinrichtungen zu fordern.*® Aus diesem Grund sollten im
Rahmen einer De-minimis-Regelung Ausnahmen von der-
jenigen Variante des Kernmodells definiert werden, in deren
Rahmen die Transaktionskosten fir Kleinanlagen begrenzt
werden kénnen. Daher sollte im Zuge der Umsetzung des

Reformmodells gepriift werden, unterhalb welcher Leis-

30 Im Zuge der weiteren Etablierung von Smart-Grid-Konzepten
ist zu erwarten, dass fernauslesbare Lastgangzahler und die zu-
gehorigen Messdienstleistungen kiinftig zu geringeren Kosten
zur Verfiigung stehen werden, als dies heute der Fall ist.

tungsgrenze eine De-minimis-Regelung aus Griinden der
Verhéltnisméligkeit des Aufwandes anzuwenden ist. Fiir
die weitere Betrachtung im Rahmen dieser Analyse wird
davon ausgegangen, dass alle Anlagen mit einer installierten
Leistung ab 100 Kilowatt an dem hier beschriebenen Re-
formmodell teilnehmen kénnen, ohne dass zusatzliche tech-

nische Voraussetzungen geschaffen werden miissten.

Unter diesen Umstédnden konnte die Leistungsgrenze fiir
eine De-minimis-Regelung, nach der weder das Konzept
der verpflichtenden Direktvermarktung mit Kapazitdtspra-
mie noch das Modell der variablen Einspeiseverglitung mit
Kapazitatspramie zur Anwendung kommt, auf eine instal-
lierte Leistung von 40 Kilowatt festgesetzt werden. Damit
wirden die beiden kleinsten Anlagenkategorien des EEG
2014 nicht dem hier beschriebenen Reformmodell unter-
liegen und im Rahmen einer De-minimis-Regelung wei-
terhin in einem Festvergltungsmodell fir die eingespeis-
ten Strommengen verbleiben. Alternativ kénnte das Modell
der variablen Einspeisevergiitung mit Kapazitdtspramie
nur auf die Anlagen beschrénkt werden, die (ab 2017) eine
installierte Leistung von mehr als 100 Kilowatt haben, aber
trotzdem nicht im Rahmen der verpflichtenden Direktver-
marktung betrieben werden und daher eine reduzierte Ka-
pazitdtspramie erhalten wiirden. Hier sind vertiefte Unter-

suchungen und Diskussionen sinnvoll und notwendig.

Aus diesem Grund sollten die nach den oben genannten Ab-
grenzungsvarianten definierten Kleinanlagen zumindest fiir
eine Ubergangsphase durch eine gegentiber dem Kernmodell
vereinfachte Einspeisevergiitung gefdrdert werden. Ana-
log zum heute geltenden EEG sollte es in diesem Fall bei der
Verpflichtung der Netzbetreiber zum Anschluss der Anlagen
sowie zur Abnahme und Vergiitung des erzeugten Stroms
bleiben. Gegentiber der heute geltenden komplexen Struktur
von Vergiitungssétzen und Boni sollte dabei eine deutlich

vereinfachte Vergiitungsregelung angewandt werden.

Zu priifen wiére, ob im Rahmen der De-minimis-Regelung
durch eine geeignete Differenzierung der Verglitungssitze
Anreize dafiir geschaffen werden koénnen, die Auslegung der
Anlagen entsprechend dem erwarteten Wert ihrer Strom-

erzeugung aus Sicht des Versorgungssystems zu optimie-
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ren. Dies betrafe zum Beispiel Photovoltaikanlagen auf nach
Osten oder Westen ausgerichteten Déchern, die eine im
Vergleich zu den nach Stiden ausgerichteten Anlagen leicht
erhohte Verglitung erhalten kénnten (vgl. Kapitel 5). Der aus
Sicht des Systems der Stromversorgung relativ geringe Ef-
fekt einer solchen auf Kleinanlagen begrenzten Regelung ist
hierbei gegeniiber dem zuséatzlichen Aufwand bei der Admi-

nistration des Flankierungsmechanismus abzuwégen.

Aus Sicht der Netzbetreiber stellt sich die Abwicklung der
De-minimis-Regelung dhnlich dar wie die der heute gel-
tenden Vergiitungsregelung: Die vergiiteten Strommengen
werden iiber die Ubertragungsnetzbetreiber an der Strom-
borse vermarktet und die Differenzkosten werden — zusam-
men mit den entsprechenden Kosten aus dem Kernmodell -

Uber eine Umlage auf die Letztverbraucher verteilt.

3.4.3 Indexierung der Kapazitatszahlungen

Im Kernmodell wurde definiert, dass fir die Errichtung von
Anlagen zur Erzeugung von Erneuerbaren Energien eine
Kapazitatspramie gezahlt werden soll. Grundsétzlich soll die
Kapazitatspramie — wie die EEG-Umlage auch - bei Errich-
tung der Anlage feststehen und dann tiber einen ldngeren,
noch zu definierenden Zeitraum gezahlt werden. Es stellt
sich die Frage, unter welchen Umsténden es sinnvoll ist,
diese Kapazitatspramie nach Inbetriebnahme der Anlage

anzupassen (zu indexieren).

Ein wesentlicher Unsicherheitsfaktor bei der Festsetzung
der Kapazitatspramie ist die langfristige Entwicklung des
Strompreisniveaus. Im Rahmen des hier vorgeschlage-

nen Reformmodells wird diese Unsicherheit jedoch bereits
durch die Einfiihrung des Risiko-Bandbreiten-Mechanis-
mus abgefangen (vgl. Abschnitte 3.2.3 und 6.4). Eine zuséatz-
liche Indexierung der Pramien anhand des Borsenpreises ist
damit nicht erforderlich.

Die Kosten der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
werden hauptsédchlich von den Investitionen bestimmt. Au-
Rerdem ist das allgemeine Zinsniveau zu berticksichtigen.
Hohe Zinsen erfordern tendenziell eine héhere Kapazitats-
zahlung, wéhrend niedrigere Zinsen die Kapazitdtszahlung
sinken lassen. Die Hohe der Investitionen steht bei der Bau-

entscheidung bereits fest. Es ist also nicht notwendig, fiir
Bestandsanlagen die Hohe der Kapazitatszahlung anhand
der Entwicklung der Investitionskosten von Neuanlagen zu
indexieren. Das Gleiche gilt fiir das Zinsniveau. Da praktisch
alle Anlagenbetreiber beim Bau der Anlage eine langfris-
tige Finanzierung mit Banken oder anderen Kapitalgebern
vereinbaren, konnen sie sich auch das aktuelle Zinsniveau

sichern.

Eine Indexierung der Kapazititszahlung auf andere Fak-
toren, wie zum Beispiel die Anlagenverfiigharkeit oder die
Kosten fiir die Anlagenwartung, sind im Kontext des hier
verfolgten Kernmodells und der fiir die Zukunft angestreb-

ten Risikoverteilung ebenfalls nicht sinnvoll.

Eine weitere Fragestellung konnte sein, wie mit den Brenn-
stoffkosten der Biomassekraftwerke umgegangen werden
soll. Auch hier ware fiir den Fall steigender Brennstoffkos-
ten eine Erhohung der Pramienzahlung nicht angebracht, da
das grundsétzliche Ziel des hier unterbreiteten Reformmo-
dells darin besteht, keine Beeinflussungen des Strommen-
genmarktes (letztlich durch faktische Betriebskostenbeihil -

fen) zu initiieren.

Wahrend sich bei den bisher diskutierten Sachverhalten, die
beziiglich einer Indexierung in die Debatte gebracht worden
sind, entsprechende Anpassungsmechanismen bereits auf
Basis einer qualitativen Analyse als wenig oder nicht sinn-
voll herausgestellt haben, ergibt sich eine schwerwiegen-
dere Frage hinsichtlich der Standorte vor allem im Bereich
der Windenergie. Unter Berticksichtigung der Tatsache, dass
es in begrenztem Umfang Windkraftstandorte mit beson-
ders gutem Winddargebot und in gréflerem Umfang Stand-
orte mit nicht optimalen Bedingungen gibt, ergeben sich
folgende Handlungsoptionen:

- Im Sinne eines moglichst einfachen Modells wiirde keine
Differenzierung vorgenommen, im Ergebnis wiirden ent-
weder hohe Mitnahmeeffekte fiir glinstige Standorte ent-
stehen (,binnenlandorientierte Pramiendefinition") oder
aber eine Beschrankung des Ausbaus (,kiistenorientierte

Pramiendefinition”).
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- Eine Einfihrung von unterschiedlichen Pramienzahlun-
gen fiir Kisten- und Binnenlandstandorte konnte diese
Effekte abmildern, aber zu Schwellenwertproblemen fiih-
ren (zum Beispiel wenn auch im Binnenland sehr gute
Windverhaltnisse auftreten).

- Eine Indexierung der Prémienzahlungen auf das Wind-
dargebot wiirde im Ergebnis zu einer Adaption des (ver-
anderten) Referenzertragsmodells des aktuell geltenden
EEG fir das auf Pramienzahlungen basierende Reform-
modell oder zum Ubergang auf ein alternatives Standort-
Indexierungsmodell fiihren (vgl. Abschnitt 6.2.2), eine
Indexierung wiirde auch im Kontext von Ausschrei-
bungsverfahren nicht obsolet (vgl. Abschnitt 3.3.2).

- Eine komplette Verlagerung der Kiisten-/Binnenstand -
ort-Problematik in den Bereich der Sonderziele (vgl. Ab-
schnitt 3.4.4) wiirde diesen Regelungsbereich mit einiger
Wahrscheinlichkeit deutlich iiberfrachten.

Zusammenfassend ist festzuhalten: Die Indexierung ei-

ner einmal gewéhrten Pramienzahlung tiber deren Lauf-
zeit hinweg (zum Beispiel zur Anpassung an Verdnderungen
der Stromerlése, der Zinsen fir Kapital oder der Brenn-
stoffpreise fiir Biomasse gegentiber den Erwartungen zum
Zeitpunkt der Festsetzung der Pramie) erscheint nicht not-
wendig und auch nicht sinnvoll, weil damit die erwilinschte
Steuerungswirkung des Reformmodells unterlaufen werden
wirde. Voraussetzung ist aber, dass ein geeigneter Ab-
schépfungsmechanismus fiir den Fall héherer Strompreise
eingefithrt wird. Die einzige Ausnahme bildet dabei mogli-
cherweise die Adaption eines linear ausgestalteten Refe-
renzertragsmodells fiir die Bedingungen des hier diskutier-
ten Prdmienmodells im Falle der Windkraft (onshore).*! Dies
ist insbesondere vor dem Hintergrund des Sachverhalts von
Bedeutung, dass das bisherige Strommarktdesign (bisher)

keine regional differenzierten Preissignale erzeugt.

3.4.4 Sonderzahlungen fiir Sonderzwecke
Das EEG hat neben einer Ausweitung der Stromerzeugung
auf Basis Erneuerbarer Energien explizit auch den Zweck

der Innovationsférderung verfolgt. Dies ist in den verschie-

31 Diese Option wird in Abschnitt 6.2.2 bei der beispielhaf-
ten Berechnung der Pramienzahlung erneut aufgegriffen.

denen Anwendungsbereichen unterschiedlich gut gelun-
gen. Vor allem im Bereich der Solarstromproduktion und
der Windkrafterzeugung an Land wurden jedoch erhebliche
Kostenreduktionen erreicht. Angesichts der aktuellen Ent-
wicklungen stellt sich nun die Frage, ob die Innovationsfor-
derung fir die Offshore-Windkraft als der einzig verbliebe-
nen Technologie mit erwartbar hohen Lernkurveneffekten
dem gleichen Muster wie fiir Onshore-Windenergie und
Photovoltaikstromerzeugung folgen soll, also einer frith-
zeitigen Expansion in erhebliche Leistungsbereiche. Eine
zweite Herausforderung ergibt sich mit Blick auf die Har-
monisierung von Netzausbau und Standortentwicklung fiir

Regenerativkraftwerke.

Grundsatzlich sind beide Ziele Giber ergénzende Ausgestal-
tungselemente des hier diskutierten Reformmodells vor-
stellbar, das heifit die Schaffung eines Innovationszuschla-
ges fiir Offshore-Windkraftanlagen beziehungsweise die
Definition von Prdmienzuschlédgen fiir die Lokalisierung
von Regenerativkraftwerken an Standorten, an denen sie
der Entlastung von Netzen beziehungsweise der Verringe-
rung des Bedarfs zum Netzausbau dienen kénnen. Zumin-
dest als Variante und auch mit Blick auf das Sammeln von
Erfahrungen fir wettbewerbliche Elemente im Prozess der
Pramienfestlegung kénnte jedoch - alternativ oder ergén-
zend - auch die Vergabe von Finanzierungsbeitrdgen fiir
diese Sonderzwecke, also begrenzt und mit einem tiber-
schaubaren Risikozuwachs fir die Investoren, tiber zielge-

richtete Ausschreibungen erfolgen.

3.5 Zwischenfazit: Das Reformmodell im
Uberblick

Das in den vorstehenden Abschnitten entwickelte Reform-
modell ersetzt die bisherige Direktvermarktung mit Markt-
prémie durch drei verschiedene, einander ergdnzende Ein-
kommensstrome, auf deren Basis sowohl Investitions- als

auch Betriebsentscheidungen optimiert werden, aber auch

Investitionsrisiken begrenzt werden konnen (Abbildung 12).

Der erste Einkommensstrom entsteht aus den Vermark-
tungserlosen im Strommengenmarkt, die mit dem erzeug-

ten Strom erzielt werden konnen. Durch die direkte Wei-

100



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

Erlosstrome im Modell einer wertoptimierten Reform des EEG

fixe
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fixe technologiespezifische
Kapazitatspramie

auf Basis einer system-
dienlichen Bezugskapazitat
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Abbildung 12
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tergabe des Strompreissignals an Anlagenbetreiber erfolgt
eine Marktintegration, durch die eine systemvertrégliche
Betriebsfithrung und - idealerweise — auch eine systemver-
tragliche Anlagenauslegung gefordert wird. Fiir die Ausge-
staltung dieses Einkommensstromes gibt es zwei Moglich-
keiten:

- Als Standardfall vermarkten die Anlagenbetreiber ihren
Strom auf dem Wege der (verpflichtenden) Direktver-
marktung selbst an Dritte oder lassen dies durch Dienst-
leister vornehmen. In diesem Fall entféllt die Verpflich-
tung der Netzbetreiber zur Abnahme und Vergiitung des
erzeugten Stroms. Auch eine Teilnahme am Regelenergie-
markt ist moglich. Die Anlagenbetreiber tragen somit das
volle Preisrisiko sowie ein Vermarktungs- und Erlésdau-
errisiko. Sie miissen Fahrpldne anmelden und bei Bedarf
Ausgleichsenergie beschaffen.

- Im Ausnahmefall (nicht im Bereich der verpflichtenden
Direktvermarktung betriebene Anlagen mit einer Leis-
tung oberhalb des Schwellwerts fiir die De-minimis-Re-
gelung) bleibt die Abnahme- und Vergitungspflicht der
Netzbetreiber bestehen. Die Anlagenbetreiber erhalten

eine Strommengenvergiitung in Hohe des zum Zeitpunkt
der Einspeisung geltenden Strompreises am Spotmarkt.

Die Anlagenbetreiber tragen somit das volle Preisrisiko,

nicht jedoch Vermarktungs- und Erlésdauerrisiko. Sofern
sich die Kosten fiir Messung und Fernwirkung bei Klein-
anlagen massiv verringern sollten und damit die Legiti-

mation fiir eine De-minimis-Regelung (siehe unten) ent-

fallt, konnten iber diesen Ansatz auch die Kleinanlagen

einbezogen werden.

Das vorgestellte Modell geht von der Grundannahme aus,
dass die Vermarktungserldse am Strommengenmarkt fiir
Erneuerbare Energien auf absehbare Zeit nicht ausreichend
sein werden, um die Vollkosten der Erzeugung zu decken be-
ziehungsweise die Investitionskosten zu refinanzieren. Da-
her ist ein zweiter Einkommensstrom in Form einer techno-
logiespezifischen Kapazitdtspramie vorgesehen. Die Pramie
wird dem Anlagenbetreiber bei Inbetriebnahme der Anlage
Uiber einen ldngeren, im Detail noch festzulegenden Zeitraum
hinweg gezahlt und fir die jeweiligen Inbetriebnahme-Ko-
horten (zunéchst) administrativ festgelegt. Grundlage dieser

Festlegung sind ein reprasentatives Vollkostenniveau und
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die erwartbaren Vermarktungserlose der Stromerzeugung
in einer konservativen Abschétzung. Fiir die langfristige
Entwicklung der Prdmienhoéhe wird ein Richtwert fiir die
voraussichtliche jadhrliche Degression festgelegt. Die tat-
séchliche Degression berticksichtigt zeitnah die beobach-
tete Entwicklung relevanter Kostenparameter und gegeben-
falls im Kontext der Mengensteuerung durch die ,atmenden
Korridore" auch den real beobachteten Zubau. Die Korridore
sollten den langfristigen Ausbauzielen angepasst und auf
Nettozubau umgestellt werden. Hierfiir finden ein jahrliches
Monitoring und eine entsprechende, vorzugsweise regelba-

sierte Anpassung der Prémienhohen statt.

Als Bezugsgrolie fiir die Héhe der Kapazitétspramie ist
grundsatzlich die dem System zur Verfiigung gestellte Er-
zeugungskapazitét zu verwenden. Im Fall einer Biomasse-
anlage ist dies die Nennleistung. Fir dargebotsabhéngige
Erzeugungsoptionen wie Windkraft und Photovoltaik stellt
sich die Frage der systemdienlichen Leistung anders als fiir
einlastbare Stromerzeugungsanlagen. Durch eine sinnvolle
Wahl der BezugsgroRe fiir die Kapazitdtszahlungen (Bezugs-
leistung) fiir Windkraft und Photovoltaik kénnen und soll-
ten zusétzliche Anreize fiir eine systemdienliche Anlagen-

auslegung geschaffen werden.

Die in Megawatt oder Kilowatt gemessene Bezugsleis-
tung errechnet sich aus der geordneten Jahresdauerlinie
der Anlage. Ausgehend von dieser Jahresdauerlinie wird
der Mittelwert der Einspeisung gebildet wobei die 10 Pro-
zent der Stunden mit der hochsten Einspeisung und die 10
Prozent der Stunden mit der niedrigsten Einspeisung nicht
berticksichtigt werden. Berechnet wird also der Mittel-
wert der Einspeisung zwischen dem 90-Prozent- und dem
10-Prozent-Dezil. Mit einem solchen Ansatz kénnten auch
im Rahmen eines Modells direkter Kapazitatszahlungen die
Anreize fr hohe Verfiigbarkeiten der Anlagen erhalten und
einer der (abstrakten) Nachteile von Kapazitdtszahlungen

sehr weitgehend eliminiert werden.

Grundsétzlich wird nur die Einspeisung der Anlage in das
6ffentliche Netz bei der Berechnung der Bezugsleistung be-
ricksichtigt. Wird eine Anlage mit einem Speicher gekop-
pelt, kann die Stromproduktion des Speichers bei der Be-

rechnung der Bezugsleistung nicht herangezogen werden.
Auf diese Weise werden Mitnahmeeffekte und gegebenfalls
eine Doppelférderung fiir Speicher verhindert. Speicher
sollen damit grundsétzlich im Rahmen des Strommarktseg-
ments flir gesicherte Leistung (zum Beispiel einem fokus-
sierten Kapazitdtsmarkt) vergiitet werden. Soweit ein nicht
systemdienlicher Eigenverbrauch stattfindet, wird die ei-
genverbrauchte Strommenge nicht bei der Bestimmung der
Bezugsleistung berticksichtigt.

Neben den beiden genannten Einkommensstromen kénnen
Sonderzahlungen fiir bestimmte Sonderziele vorgesehen
werden. Diese Zahlungen werden aus Griinden der Trans-
parenz getrennt von der Kapazitdtspramie geleistet. Hierzu
koénnen zum Beispiel Zusatzpramien zu Innovationsférde-
rung (vor allem fiir Offshore-Windkraft) sowie Anreize fir
eine aus Sicht des Netzbetriebs vorteilhafte Standortwahl

von Anlagen zdhlen.

Die beschriebenen Einkommensstrome sollen — wie in Ab-
bildung 13 grafisch dargestellt — so bemessen sein, dass sie
die Vollkosten der Stromerzeugung decken kénnen und den
Anlagenbetreibern dartiber hinaus eine angemessene Ren-

dite ermdglichen.

Erfolgt die Festlegung der fixen Kapazitdtspramie durch
Ausschreibungen, so werden die Anlagenbetreiber eine ei-
gene Strompreisprognose erstellen und diese zur Grundlage
ihres Gebots in der Auktion machen. Dabei ist davon auszu-
gehen, dass eher konservative Annahmen getroffen werden,
in der Ausschreibung ergibt sich gleichwohl auch ein Wett-

bewerb um die Strompreisprognose.

Fir den Fall der administrativen Festsetzung der Prémie,
auch als Startpreis einer Descending - Clock-Auktion, ist
der Regulator mit dem Problem konfrontiert, dass fir die
Festsetzung der Pramienzahlungen eine langfristige Prog-
nose der Vermarktungserldse erforderlich, aber mit grofRen
Unsicherheiten behaftet ist. Um trotz dieser Unsicherheiten
Investitionssicherheit zu gewéhrleisten und eine angemes-
sene Risikoverteilung zwischen Anlagenbetreibern und den
Tragern der Kostenumlage zu erzielen, wird das folgende

Verfahren vorgeschlagen:
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- Fiir den Fall der administrativen Festlegung der Kapazi-
tatspramie wird diese auf Grundlage einer sehr konser-
vativen (das heildt niedrigen) Annahme fiir die erwarteten
Vermarktungserlose bestimmt.

- Fiir den Fall, dass die Vermarktungserlése der jeweiligen
Technologieflotte real um mehr als einen festgelegten Be-
trag oberhalb dieser Annahme liegen, wird die iiberschie-
Rende Differenz im Rahmen eines Risiko-Bandbreiten-
Mechanismus durch eine Call-Option auf die jeweiligen
technologiespezifischen Referenzerldse beziehungsweise
auf den Spotmarkt oder Base-Terminkontrakt abge-
schopft.

- Der Austibungspreis fiir den Risiko-Bandbreiten-
Mechanismus wird 6ffentlich gemacht, vor allem bildet
er fiir den Fall einer Ausschreibung der Kapazitdtspramie
einen Teil der Ausschreibungsbedingungen und ist so al-

len Bietern bekannt.

Gegenuberstellung von Erlésstromen und Kosten fir erneuerbare Stromerzeugung

Konservative unerwarteter Risko-
Erlos- Erlos- Band-
Prognose rickgang breite

- Der Abschluss entsprechender Vereinbarungen ist Vor-
aussetzung fiir die Gewéhrleistung der Kapazitdtspramie

an die Anlagenbetreiber.

Durch dieses sowohl fiir die administrative Preissetzung
wie auch die Ausschreibung anwendbare Verfahren wird
fiir Anlagenbetreiber und auch fiir die Tréger der Kosten-

umlage ein angemessenes Risikoband gebildet.

Die auf Grundlage realitdtsnaher Werte in Abbildung 13
dargestellte Situation zeigt, dass das Konzept des sinnvoll
parametrisierten Risiko-Bandbreiten-Modells (hier mit ei-
nem Risiko-Band von plus/minus einem Cent pro Kilowatt-
stunde) einen geeigneten Ansatz bildet, um die Amortisation
zu sichern und die Risiken bei der Kapitalverzinsung erheb-

lich einzuschranken.

Abbildung 13
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SchlieRlich soll fiir Kleinstanlagen eine De-minimis-Rege-
lung geschaffen werden, fiir die wegen aufwendiger Mess-
anlagen bis auf Weiteres Festpreise auf Strommengenbasis

verglitet werden sollen.
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4 Modellierung zur Abschatzung der Erlése am

Strommengenmarkt

41 Vorbemerkungen

Neben den ganz iiberwiegend qualitativen Uberlegungen zu
Pramissen und Gestaltungselementen kann eine Vielzahl
von Gestaltungsfragen, insbesondere aber die Parametri-
sierung des Modells ohne vertiefte quantitative Analysen
nicht sinnvoll geklért werden. Fir diese quantitativen Ana-
lysen bedarf es eines konsistenten methodischen Rahmens
und einer sinnvollen beziehungsweise erkenntnisleitenden
Parametrisierung. Fir die im Kontext dieses Projektes zu
behandelnden Fragestellungen (mit Blick auf die Ausgaben-
seite des Systems) besteht der Rahmen im Kern aus zwei

Elementen:

- Eine zentrale Rolle spielen quantitative Szenarienana-
lysen fiir den Strommarkt mit einem speziell fiir solche
Zwecke entwickelten Modell. Zentrales Ergebnis sind hier
die Strompreise in den unterschiedlichen Szenarien, die
im Abschnitt 4.4 dokumentiert werden.

- Diese Strompreise werden mit den technischen und wirt-
schaftlichen Parametern ausgewéhlter Referenzanlagen
fiir die unterschiedlichen Technologiebereiche in Ver-
bindung gesetzt, die im Abschnitt 5.2 definiert werden.
Im Abschnitt 5.3 wird tiberpriift, welche Erlése aus dem
Energy-only-Markt diese Anlagen in den verschiedenen
Szenarien erwarten kénnen.

Die quantitativen Analysen bilden zum einen eine wesent-
liche Grundlage zur Spezifikation des hier diskutierten Re-
formmodells fiir das EEG (Kapitel 6). Dartiber hinaus erlaubt
das methodische Grundkonzept der quantitativen Analyse
des Strommarktes auch die Gewinnung von Erkenntnissen
fir den Umgang mit Unsicherheiten, mit denen die beson-
ders relevanten Eingangsparameter behaftet sind. Auch
koénnen aus den Ergebnissen Erkenntnisse tiber die Struktur
der verschiedenen Einkommensstrome sowie die jewei-

ligen Anreizwirkungen gewonnen werden, die wiederum

eine besser fundierte Einordnung von Risikofragen etc. und
letztlich des Gesamtmodells erlauben.

In den nachstehenden Abschnitten werden zunédchst die
wesentlichen methodischen und Datengrundlagen fir die
Analysen dargestellt. Dazu gehoren die Dokumentation und
Berechnung der Szenarien fiir die Strommarktentwicklung
sowie die entsprechende Dokumentation der fiir die Zwecke
dieses Vorhabens verwendeten Referenzanlagen. Fir die
Strommarktentwicklung wird dabei ein Szenarienkonzept
verfolgt, das vor allem die Bandbreite der heute vorstellba-
ren Entwicklungen verdeutlicht. Dabei soll ganz bewusst
nicht versucht werden, eine wahrscheinliche Abbildung zu
modellieren, sondern eine Bandbreite der Rahmenbedin-
gungen abgesteckt werden, in der das Reformmodell funk-
tionsfdhig sein muss. Fiir die untersuchten Referenzanlagen
(Kapitel 5) wird dagegen versucht, mdglichst représentative

Anlagen zu identifizieren und abzubilden.
4.2 Methodischer Ansatz

In dem hier untersuchten Reformmodell finanzieren sich
Anlagen zur Nutzung von Erneuerbaren Energien durch
zwei Einkommensstrome: erstens aus den Erldsen, die sie
aus dem Energy-only-Markt erzielen kénnen, und zweitens
durch eine festzulegende Pramienzahlung. Fiir die Parame-
trisierung der Pramie ist damit eine entscheidende Frage,
welches Einkommen unterschiedliche Anlagen — auch im
Zeitverlauf - am Strommengenmarkt erzielen kénnen. Fiir
die Ermittlung dieser zukiinftigen Vermarktungserlose fir
Strom aus verschiedenen erneuerbaren Energiequellen
wurden Liufe mit dem Strommarktmodell PowerFlex des
Oko-Instituts durchgefiihrt. Damit kénnen die Erlése fiir
Strom aus Erneuerbaren Energien am Strommengenmarkt
in jeder einzelnen Stunde eines gewdhlten Szenarios und

damit auch im Jahresdurchschnitt ermittelt werden.
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Das PowerFlex-Modell bildet den Kraftwerkseinsatz am
Spotmarkt in stiindlicher Aufldsung ab, indem es in einem
Optimierungsprozess die kurzfristigen Grenzkosten der
verfiigbaren Stromerzeugungseinheiten minimiert. Gleich-
zeitig muss in jeder Stunde die vorgegebene Stromnachfrage
gedeckt werden. Als Ergebnis der Optimierung liefert das
Modell den Kraftwerkseinsatz und den Strompreis in jeder
Stunde. Die unterschiedlichen Stromerzeugungsoptionen
auf Basis Erneuerbarer Energien werden im Strommarkt-
modell wie folgt abgebildet:

- Biomassekraftwerke werden wie alle anderen thermi-
schen Kraftwerke als steuerbare Einheiten entsprechend
ihrer kurzfristigen Grenzkosten zur Stromerzeugung he-
rangezogen.

- Fir die dargebotsabhéngigen Energietechnologien Pho-
tovoltaik, Onshore- und Offshore-Windkraft sowie
Laufwasser werden dem Modell Einspeisezeitreihen als
mogliche Obergrenze der jeweiligen Einspeisung in jeder

Stunde vorgegeben.

Die kurzfristigen Grenzkosten von Photovoltaik-, Wind-
kraft- und Laufwasseranlagen liegen im Modell nahe null,
sodass dargebotsabhéngiger Strom aus Erneuerbaren Ener-
gien bevorzugt zum Einsatz kommt. Die nur in geringem
Umfang stattfindende Stromerzeugung aus Geothermie

wird als konstante Einspeisung modelliert.

Je nachdem, ob der Strom gerade zur Lastdeckung benétigt
wird oder nicht, kann das Modell diesen Strom nutzen oder
aber nicht genutzte Strommengen als tiberschiissig identi-

fizieren.

Diese iberschiissige, also im Modell zunéchst inldndisch
nicht nutzbare Stromproduktion kann auf verschiedene

Weise interpretiert werden:

- Sie steht zum Beispiel fiir den Export zur Verfiigung, falls
im Ausland zum jeweiligen Zeitpunkt eine entsprechende
Nachfrage entsteht.

- Ebenfalls kénnten zusatzliche Flexibilitatsoptionen wie

flexible Lasten in der Industrie, Lademanagement von

Elektrofahrzeugen, Power-to-Heat-Anlagen etc. ihre
Nachfrage in die entsprechenden Stunden verlagern.

- Eine weitere Option wire der Aufladebetrieb von Spei-
chern, die zusétzlich zu den im Modell abgebildeten Spei-

cherkapazitdten geschaffen werden kénnten.

In jedem Fall beschreiben alle erwédhnten Varianten — Flexi-
bilitdt im Ausland, Lastmanagement und Speicher - bereits
Moglichkeiten, wie Flexibilitat bereitgestellt werden kann.
Diese verschiedenen Varianten der Umsetzung sind auf dem
Entwicklungspfad bis 2045 mit erheblichen Unsicherhei-
ten®, in nahezu allen Fallen aber mit zusétzlichen Kosten
verbunden und kénnen damit nicht ohne Weiteres als gege-

ben angenommen werden.

Insofern konkurrieren die genannten Optionen zur Aus-
weitung des Flexibilitdtsangebots mit den verschiedenen
Malinahmen zur Verringerung des Flexibilitdtsbedarfs be-
ziehungsweise zur Erhéhung des Flexibilitdtsangebots im

Bereich der regenerativen Stromerzeugung.

Vor diesem Hintergrund wurde in den hier durchgefiihrten
Modelllaufen auf die detaillierte Modellierung verschiede-
ner Flexibilitdtsoptionen (die im Modell grundsétzlich ab-
gebildet werden kénnen) verzichtet. Die Modellergebnisse
quantifizieren so iiber die Ausweisung der tiberschiissigen

Strommengen den Flexibilisierungsbedarf, unabhéngig da-

32 Dies betrifft erstens die Entwicklung der Stromnachfrage und
der Kraftwerksparks im Ausland, vor allem im Bereich der
Wind- und Solarstromerzeugung. Die Nutzung des auslédndischen
Flexibilitatspotenzials zum Ausgleich fiir inldndische fluktuie-
rende Stromerzeugung kann nicht einfach langfristig als gegeben
angenommen werden, insbesondere wenn der Anteil der fluk-
tuierenden Erneuerbaren Energien an der Stromerzeugung bis
2045 europaweit stark steigen sollte. Eine dhnliche Entwicklung
wie in Deutschland wiirde hier die Flexibilitdtspotenziale
durch den grenziiberschreitenden Stromaustausch tendenzi-
ell verringern. In diesen Unsicherheitsbereich gehért dariiber
hinaus das AusmaR des Ausbaus der grenziiberschreitenden
Netzinfrastrukturen. Zweitens sind die Potenziale und Kosten der
nachfrageseitigen Flexibilitdt mit signifikanten Unsicherheiten
verbunden, vor allem wenn sie investitionsseitige MaRinahmen
erfordern. Drittens existiert zwar eine grof3e Bandbreite von
langerfristig vorstellbaren Speicheroptionen, deren Potenziale
bleiben aber ebenso mit erheblichen Kosten verbunden.
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von, in welcher Kombination der verschiedenen Flexibili-
sierungsoptionen dieser Bedarf abgedeckt wird (vgl. auch
Abschnitt 2.4.1).

In der hier verwendeten Modellversion werden auferdem
Stromimport und -export nicht explizit modelliert. Damit
wird der grenziiberschreitende Stromaustausch als Flexibi-
litdtsoption — wie oben dargestellt: bewusst — nicht bertick-
sichtigt.

Ein weiterer in der Realitét vorfindlicher Effekt, der fiir die
hier vorgelegten Analysen nicht modelliert wurde, betrifft
konventionelle Kraftwerke, die deshalb Strom produzieren,
weil dieser im européischen Strommarkt nachgefragt wird.
Das fithrt im Unterschied zum hier verfolgten Modellie-
rungsansatz (neben zusétzlichen CO,-Emissionen, die hier
nicht im Fokus der Analyse stehen) dazu, dass in Stunden,
in denen die Erneuerbaren Energien alleine die inldndi-
sche Last decken konnen, der Strompreis dennoch nicht
null wird, sondern ein niedriges positives Niveau erreicht,
nédmlich den Preis, zu dem es sich fiir diese Kraftwerke auf-
grund der ausldndischen Nachfrage noch zu produzieren
und zu exportieren lohnt. In welchem Male dieser Effekt im
Zeitraum bis 2045 wirksam wird, hingt neben dem Umfang
der noch vorhandenen konventionellen Kraftwerke von den
- unsicheren - Entwicklungen der Kraftwerksparks in den
Nachbarstaaten insgesamt sowie vom Netzaufbau ab. Fir
die Wirtschaftlichkeitsbetrachtung der Erneuerbaren Ener-
gien stellt die Nicht-Abbildung des konventionellen Kraft-
werksbetriebs fiir den Export eine leichte Unterschétzung
der Erlose dar, allerdings wire die Berticksichtigung dieser
Erlosdifferenz mit den genannten, erheblichen Unsicher-
heiten verbunden.

Stromimport erfolgt im hier verfolgten Modellierungsan-
satz aus Grinden der Versorgungssicherheit, nicht markt-
getrieben, denn auch daftir wiren komplette Szenarien fir
die Entwicklung der européischen Energiepolitiken und
der resultierenden Stromerzeugungssysteme notwendig. In
der Realitdt wiirde Strom vor allem dann importiert, wenn
im Ausland glnstigere Kraftwerke verfiighar sind als im
Inland. Diese wirden sich dann im Rahmen der verfiigba-

ren Ubertragungskapazititen in die inlindische Merit Order

hineinschieben. Dadurch wiirde der Strompreis sinken, bis
der Preis im Inland das auslédndische Preisniveau erreicht
hat. Fiir die Analyse der Wirtschaftlichkeit der Stromerzeu-
gung aus Erneuerbaren Energien bedeutet die Nichtbertick-
sichtigung von marktgetriebenen Importen also eine leichte
Uberschitzung der Erlose. Die aktuelle und absehbare Situ-
ation im Bereich des Stromaustauschs mit dem Ausland ist
allerdings eher von Exporten aus Deutschland geprégt. In-
wieweit sich dies in der Zukunft dndert, hdngt ebenfalls von
den erwiahnten Unsicherheiten bei der Entwicklung der eu-

ropdischen Stromversorgung und des Leitungsausbaus ab.

Die Modellspezifikation fiir die hier prasentierten Analy-
sen orientiert damit im Bereich der Flexibilisierungsopti-
onen auf die Ermittlung des Flexibilitdtsbedarfs. Beziiglich
des grenziiberschreitenden Stromaustauschs wurde dartiber
hinaus versucht, die Unsicherheiten bei den Entwicklungen
der Kraftwerksparks in den anderen européischen Landern
im Sinne einer robusten Ermittlung der Ertragsniveaus fiir

die regenerative Stromerzeugung auszuschliefRen.

Die jahresdurchschnittlichen spezifischen Erlose am Strom-
mengenmarkt fiir jede erneuerbare Technologie ergeben
sich aus der Modellierung als Quotient aus dem gesamten
Erlds der Technologie am Strommarkt in allen Stunden eines
Jahres, geteilt durch die gesamte eingespeiste beziehungs-

weise dargebotene Strommenge:

Y.:(Stromproduktion, * Strompreis;)
Y. Stromproduktion,

spezifische Erlose =

Wie aus der dargestellten Formel ersichtlich, ist der Strom-
preis in jeder Stunde, in der die betrachtete Technologie
Strom liefern kann, von entscheidender Bedeutung fiir die
erzielbaren Erldse. Er hangt zum Teil iber den Merit-Order-
Effekt von dem Umfang der erneuerbaren Einspeisung in
der betrachteten Stunde ab, wird jedoch auch durch die An-
nahmen zur Struktur des konventionellen Kraftwerksparks
und durch die hier wirksamen Kosten (vor allem Brenn-
stoffpreise, CO,-Preis) sowie durch die Stromnachfrage be-

stimmt.

Diese Faktoren sind mit starken Unsicherheiten behaftet.

Ein Modell zur Finanzierung der Erneuerbaren Energien im
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Stromsektor muss gegentiber solchen Unsicherheiten robust
sein. Daher wird hier eine Spannbreite realistisch erwart-
barer Entwicklungen des Strompreises und damit der mog-
lichen Vermarktungserldse fiir erneuerbar erzeugten Strom
analysiert. Hierzu werden ein ,Oberes Erlosszenario” und
ein ,Unteres Erlésszenario” untersucht, die die Bandbreite
der vorstellbaren Entwicklungen fiir die unterschiedlichen
Einflussgrofen auf die stiindlichen Strompreise am Grof3-
handelsmarkt so abbilden, dass sich aus den Kombinati-
onswirkungen der verschiedenen Einflussgréfien jeweils
der untere und der obere Bandbreitenwert der vorstellbaren
Entwicklungen ergibt. Beide Szenarien bilden einen Zeitho-
rizont von 2015 bis 2045 in Zehnjahresschritten ab. Damit
ist gewahrleistet, dass die Entwicklungen des Strommarktes
Uber die gesamte Lebensdauer einer innerhalb der néachs-
ten Jahre installierten Anlage berticksichtigt werden. Der
Schwerpunkt der Betrachtung liegt dabei auf den fritheren
Szenariojahren, da diese aufgrund der finanzmathemati-
schen Diskontierung den weitaus grofiten Einfluss auf In-

vestitionsentscheidungen haben werden.

Im ,Oberen Erlésszenario” wird eine Welt abgebildet, in der
sich hohe Strompreise und damit ein méglichst hoher Ein-
kommensstrom fiir Erneuerbare Energien einstellen, das
heillt eine Welt mit — im Rahmen der méglichen zu erwar-
tenden Entwicklungen — hohen Brennstoff- und CO,-Prei-
sen, wenig Zubau an Regenerativkraftwerken und héherer
Stromnachfrage. Im ,Unteren Erlésszenario” werden dage-
gen niedrige Einkommensstrome fiir Erneuerbare Energien
am Strommarkt generiert, weil niedrige Brennstoff- und
CO,-Preise, ein ambitionierter Zubaupfad fir Erneuerbare
Energien und eine geringere Stromnachfrage zu niedrigen
Strompreisen flihren. Die Rahmendaten fiir diese beiden

Szenarien werden in Abschnitt 4.3 dargestellt.

Das analytische Vorgehen zur Berechnung der Vermark-

tungserlose ist in zwei Arbeitsschritte unterteilt:

- In einem ersten Schritt werden die Entwicklung der
Strompreise sowie der Erlose fiir das Einspeiseprofil des
gesamten in der Modellierung unterstellten Anlagenmi-
xes einer Technologie berechnet. Es wird also zunéchst
bestimmt, was der Strom aus Photovoltaik-, Windkraft-,

Laufwasser- und Biomasseanlagen jeweils am Strom-
markt durchschnittlich erlésen kann. Auf dieser Grund-
lage kann abgeschétzt werden, wie hoch der zusétzliche
Einkommensstrom in Form von Pramienzahlungen sein
muss, um die Wirtschaftlichkeit der Anlagen zu gewéhr-
leisten.

- In einem zweiten Schritt werden die zuvor generierten
Strompreisszenarien verwendet, um die Vermarktungs-
erlose fur die Stromerzeugung einzelner Referenzanla-
gen zu bestimmen, deren technische und wirtschaftli-
che Spezifikationen vom durchschnittlichen Anlagenmix
abweichen (Kapitel 5). Solche Referenzanlagen kénnen
zum Beispiel bestimmte Standortspezifika aufweisen
(Onshore-Windkraft) oder mit einer bestimmten Konfi-
guration ausgestattet sein (zum Beispiel Verhéltnis von
Rotordurchmesser zu Generatorleistung bei Windkraft-
anlagen oder Ost-/West-Ausrichtung bei Solaranlagen).
Anhand der Abweichungen der spezifischen Vermark-
tungserldse von den Erlosen der jeweiligen durchschnitt-
lichen Anlagenflotte kann beurteilt werden, inwiefern
durch Strompreissignale Anreize zum Beispiel fiir die
systemdienliche Auslegung von Anlagen gesetzt werden

konnen.

Abbildung 14 fasst die Methodik zur Abschétzung der Ver-

marktungserlése grafisch zusammen.

Erste Ergebnisse zu den Erlésabschétzungen fir die durch-
schnittlichen Anlagenmixe werden in Abschnitt 4.4 préa-
sentiert. Alle Strompreisangaben erfolgen in realen Prei-
sen. Bezugsjahr ist hier das Jahr 2010. Die Spezifikation der
Referenzanlagen und eine Analyse ihrer jeweiligen spezifi-
schen Erldse erfolgt in Kapitel 5.
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Methodik zur modellbasierten Abschatzung der Vermarktungserlése aus dem Energy-only-Markt

Angebotsprofile EE

Abbildung 14
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4.3 Rahmenannahmen

Fir die Modellierung des Oberen und Unteren Erlésszena-
rios mussen die jeweiligen Rahmenannahmen und deren
Kombinationen entsprechend der Szenarienphilosophie
konsistent definiert werden. Grundsatzlich basieren die
verschiedenen Annahmen - allerdings nicht notwender-
weise auch deren Kombinationen - auf den aktuell laufen-
den Modellierungsarbeiten im Projekt Klimaschutzszenarien
2050 (Oko-Institut 2014d), die methodisch an UBA (2013)

angelehnt sind.

Ein zentraler Parameter im Modell zur Abschétzung der
Vermarktungserldse regenerativ erzeugten Stroms im
Energy-only-Markt ist die Entwicklung des konventio-
nellen Kraftwerksparks. Fiir die vorliegende Studie wird
angenommen, dass konventionelle Kraftwerke in Kaltre-

serve gehen, wenn ihr Betrieb unwirtschaftlich wird und

- Erl6se EE
(Referenzanlagen)

Erlose EE
(Anlagendurchschnitt)

Dispatch EE

Dispatch konventionell

die technische Lebensdauer® noch nicht erreicht ist. Der so
modellierte konventionelle Kraftwerkspark wird fiir beide
betrachteten Szenarien fiir die Jahre 2035 und 2045 gleich
angesetzt. Fir das Jahr 2025 wird dagegen im Oberen Er-
16sszenario angenommen, dass einige konventionelle Kraft-
werke in Kaltreserve gehen, die im Unteren Erlosszenario
im Jahr 2025 noch fiir die Stromerzeugung zur Verfiigung
stehen. Sie tragen damit tendenziell zu sinkenden Strom-

preisen bei.

Die Ausbaupfade fiir die Stromerzeugung auf Basis Erneu-
erbarer Energien und die Pumpspeicherkraftwerke unter-

scheiden sich zwischen den beiden Szenarien. Dies fiihrt

33 Die technische Lebensdauer fiir konventionelle
Bestandskraftwerke betrégt 45 Jahre fiir Kohlekraftwerke und
35 Jahre fiir Gaskraftwerke. Sie kann jedoch in Einzelfallen,
beispielsweise bei bekannter Nachriistung, auch hoher sein.
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einerseits zu einem jeweils unterschiedlichen, modellen-
dogen ermittelten Bedarf an Back-up-Kapazitdten durch
inldndische Erzeugung und/oder Importe, wobei die Frage
nach ihrer Refinanzierung nicht Gegenstand dieser Unter-
suchung ist. Die Technologie fiir diese Back-up-Kapazitdten
ist bewusst nicht festgelegt, sondern wurde in der Model-
lierung als flexible Kapazitat abgebildet, deren kurzfristige
Grenzkosten knapp tiber denen des teuersten inldndischen
Kraftwerks liegen. Diese kann sowohl im Inland als auch in
den Nachbarldndern angesiedelt sein. Andererseits wirkt
sich der Umfang der erneuerbaren Einspeisung auch auf
den Betrieb der konventionellen Kraftwerke aus, die bei ho-
herer Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien gerin-

gere Benutzungsstunden zu verzeichnen haben.

Tabelle 6 und Tabelle 7 zeigen die installierte Leistung der
steuerbaren konventionellen und erneuerbaren Erzeu-
gungskapazititen fir die zwei Szenarien. Insgesamt ergibt
sich in beiden Fallen eine installierte Leistung an steuer-
barer Erzeugungskapazitét in der GrofRenordnung von 90

Gigawatt.

Fiir die thermischen Kondensationskraftwerke wird ange-
nommen, dass diese voll flexibel betrieben werden kénnen

und nicht durch das Vorhalten von Systemdienstleistungen

als Must-run-Kapazitat gebunden sind. Fiir die Ermittlung
des Flexibilititsbedarfs auf der Erzeugungsseite bei Uber-
schiissen aus fluktuierender erneuerbarer Stromerzeugung
stellt dies also eine optimistische Annahme dar. Die KWK-
Anlagen sind in der Flexibilitat ihres Betriebs durch die
erforderliche Lieferung von Fernwarme eingeschrankt, kon-
nen jedoch teilweise gegenseitig Warmelieferungen tiber-
nehmen, sodass sie in Summe flexibler agieren kénnen, als
wenn jedes Kraftwerk eine individuelle Nachfrage decken
misste. Die Stromerzeugung aus Sondergasen, Abfall, Geo-
thermie und Sonstigen wird in der Modellierung als durch-
laufendes Band mit (impliziter) Must-run-Charakteristik in
Hohe von 3 GW (2015) bis 4 GW (2045) berticksichtigt.

Fiir die Erneuerbaren Energien werden im Rahmen der
Szenarien zwei verschiedene Entwicklungen abgeleitet. Im
Unteren Erlosszenario wird davon ausgegangen, dass ein
sehr starker Zubau erneuerbarer Stromerzeugungskapazi-
téten stattfindet (was zu tendenziell niedrigen Erldsen auf
dem Strommarkt fihrt). Im Oberen Erlosszenario wird da-
von ausgegangen, dass der Zubau in abgeschwéchter Form
stattfindet (was zu hoheren Erlosen auf dem Strommarkt
fiihrt). Basis fiir die Ableitung (aufler bei der Biomasse) ist
das Szenario B der Projektionen des Szenariorahmens fiir
den Netzentwicklungsplan 2014 (UNB 2013). Davon aus-

Installierte Leistung steuerbarer Erzeugungskapazitaten (konventionell und erneuerbar)

im Unteren Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 6

2015 | 2025 2035 | 2045
GW

Kernenergie 121 0,0 0,0 0,0
Braunkohle 211 16,0 1,2 8,8
Steinkohle 34,5 22,6 10,9 76
Erdgas 27,6 25,6 16,0 17,0
(o] 59 0.5 0,0 0,0
sonstige 31 3,5 3,7 4,
Back-up-Leistung (inkl. Importe) 14 2,8 30,6 36,2
Biomasse 6,5 78 8,5 87
PSW-Turbinen 10,8 1,0 11,0 11,0
Summe 123,0 89,7 91,8 93,4

Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts
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Installierte Leistung steuerbarer Erzeugungskapazitaten (konventionell und erneuerbar)

im Oberen Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 7

Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts

gehend wurden die Ausbauraten entsprechend verstarkt
beziehungsweise abgeschwécht, um die Spannweite der
erwartbaren Zubautrajektorien abzubilden. Fiir Biomasse
wird dagegen fiir beide Szenarien vom gleichen Entwick-
lungspfad ausgegangen, der dem Ausbaupfad der Langfrist-
szenarien und Strategien flir den Ausbau der Erneuerbaren
Energien fiir das BMU (DLR et al. 2012) entspricht. Dieser
liegt leicht unter den Annahmen im Szenario B des Szenari-
orahmens des Netzentwicklungsplans. Die installierten Ka-
pazititen fiir beide Szenarien sind in Tabelle 8 und Tabelle 9
dokumentiert.

Die Dargebotszeitreihen fiir die dargebotsabhéngigen Er-
zeugungstechnologien Photovoltaik, Onshore- und Off-
shore-Windkraft basieren auf empirischen Einspeisedaten
fiir das Jahr 2012.% Diese Daten wurden um unterjéhrige
Zubaueffekte bereinigt und gemé&l der Annahmen Gber die
Entwicklung der installierten Kapazitdten hochskaliert. Da-

mit wird ein Einspeiseprofil verwendet, das unterstellt, dass

34 Die Daten wurden fir Solaranlagen und Onshore-Windkraft
Uber die Transparenzplattform der EEX und fiir die
Offshore-Windkraft tiber die Transparenzplattform des

Ubertragungsnetzbetreibers TenneT TSO gewonnen.

Installierte Leistung Erneuerbarer Energien (Unteres Erlésszenario,

starker Zubau Erneuerbarer Energien), 2015 bis 2045

Tabelle 8

Szenariorahmen Netzentwicklungsplan 2014 (Szenario B), DLR/IWES/IfnE 2012, Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts

m



Agora Energiewende | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

Installierte Leistung Erneuerbarer Energien (Oberes Erlésszenario,

abgeschwachter Zubau Erneuerbarer Energien), 2015 bis 2045 Tabelle 9
Technologie 2015 | 2025 2035 2045
GW

Laufwasser 4,4 4,8 5,0 5,2
Photovoltaik 475 58,6 61,6 64,6
Onshore-Windkraft 34,7 46,8 58,9 71,0
0Offshore-Windkraft 3,4 9,8 16,6 23,5
Biomasse 6,5 7.8 8,5 8,7

Szenariorahmen Netzentwicklungsplan 2014 (Szenario B), DLR/IWES/IfnE 2012, Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts

die technischen Eigenschaften der zukiinftig installier- sind in Abbildung 15 exemplarisch dargestellt. Fiir Laufwas-
ten Anlagen nicht wesentlich von den zurzeit betriebenen serkraftwerke wird ebenfalls das von der EEX vertffent-
Anlagen abweichen und dass der weitere Kapazitdtszubau lichte Einspeiseprofil verwendet. Fiir die Geothermie wurde
von Photovoltaik und Onshore-Windkraft etwa in der glei- ein Grundlasteinspeiseprofil unterstellt.
chen geografischen Verteilung erfolgt wie es dem heutigen
Bestand entspricht.* Die resultierenden Jahresdauerlinien Dies kénnte in der Tendenz zu einer leichten Uberschétzung der
Strommarkterldse der optimierten Anlagen fithren. Ein Vergleich
35 Dadas historische Einspeiseprofil der Onshore-Windenergie der Ergebnisse der spezifischen Erlose in Abschnitt 5.3 fiir das
vergleichsweise wenig Volllaststunden aufweist, wird die historische Einspeiseprofil und in Abschnitt 5.2 fiir die definier-
technologische Entwicklung tendenziell unterschétzt. Bei der ten Referenzanlagen zeigt jedoch, dass die Unterschiede zwi-
Modellierung der Erlose wird also nicht berticksichtigt, dass in schen den Erlésen eher gering sind. Dies bedeutet auch, dass die
Zukunft verstérkt optimierte Anlagen mit gréfleren Nabenhohen Verwendung des historischen Einspeiseprofils nicht zu gravie-
gebaut werden konnten, die eine bessere Auslastung erreichen. renden Verzerrungen bei den modellierten Strompreisen fiihrt.
Jahresdauerlinien fir dargebotsabhdngige Erzeugungstechnologien (Unteres Erlésszenario), 2015 Abbildung 15
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Transparency EEX, TenneT TS0, Berechnungen des Oko-Instituts
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Brennstoff- und CO,-Zertifikatspreise (Unteres Erlésszenario,
Fortbestand des aktuellen Preisniveaus), 2015 bis 2045 Tabelle 10

Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts

Die Entwicklung der Brennstoff- und CO,-Zertifikatspreise ~ SchlieRlich bestimmt auch die Stromnachfrage (und die da-

sind eine weitere wichtige Determinante fiir die Entwick- raus resultierende Nettostromerzeugung) die Entwicklung
lung der Strompreise auf dem Spotmarkt. Hierbei wird der Strompreise am Spotmarkt. Im Unteren Erlésszenario
fiir das Untere Erlosszenario angenommen, dass sich die wird zundchst von einer deutlich sinkenden Stromerzeu-
Brennstoff- und CO,-Zertifikatspreise auf vergleichbarem gung ausgegangen, die dann jedoch im Zeitverlauf durch
Niveau wie 2013 bewegen. Fiir das Obere Erldsszenario wird  die Zunahme der Elektromobilitat wieder ansteigt. Fiir das
von generell steigenden Brennstoff- und CO,-Zertifikats- Obere Erlosszenario wird eine ab 2015 gleichbleibende
preisen ausgegangen (Tabelle 10 und Tabelle 11). Stromnachfrage unterstellt (Tabelle 12).

Brennstoff- und CO,-Zertifikatspreise (Oberes Erl6sszenario, ansteigende Preisentwicklung), 2015 bis 2045 Tabelle 11

Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts
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Entwicklung der Nettostromerzeugung im Unteren und Oberen Erlésszenario, 2015 bis 2045 Tabelle 12
2015 2025 2035 2045
Twh
Unteres Erlésszenario 559,6 5375 547,8 568,7
Oberes Erlésszenario 564,7 564,7 564,7 564,7

Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts

4.4 Ergebnisse der Strommarkt-
Modellierungen

Aus den unterschiedlichen Zubaupfaden fiir Erneuerbare
Energien folgt, dass im Oberen Erldsszenario die Ziele der
Bundesregierung fiir den Anteil Erneuerbarer Energien an
der Stromerzeugung (40 bis 45 Prozent fiir 2025 und 55
bis 60 Prozent fiir 2035) im Jahr 2025 nur knapp erreicht
und 2035 verfehlt werden (Tabelle 13).%¢ Dies hat auch un-

36 Die Tabelle zeigt den Modell-Output als Nettostromaufkommen,
das sich aus der Summe von (inldndischer) Nettostromerzeugung
und Importen (falls vorhanden) ergibt. Im Zusammenhang
mit den Zielen der Bundesregierung fiir die Anteile
Erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung wird teil-
weise auf den Bruttostromverbrauch abgestellt. Der
Bruttostromverbrauch erfasst im Unterschied zum hier verwen-
deten Nettostromaufkommen zusétzlich den Eigenverbrauch
der Kraftwerke. Bezogen auf den Bruttostromverbrauch er-
geben sich damit etwas geringere Aufkommensanteile der
Erneuerbaren Energien. Das Nettostromaufkommen bildet
jedoch die konsistentere und robustere Bezugsgrofe fiir die
Bewertung der Zielerreichung, da Veranderungen innerhalb
des konventionellen Kraftwerksparks keine Riickwirkungen
auf die Aufkommensanteile der Erneuerbaren Energien ha-
ben: Beim Ersatz von &lteren durch neuere Kraftwerke oder
dem Ersatz von Kohle- durch Gaskraftwerke beziehungswei-

terschiedlich hohe CO,-Emissionen der konventionellen
Kraftwerke zur Folge (Tabelle 14), die zumindest im Oberen
Erlésszenario die aktuellen Klimaschutzziele der Bundesre-

gierung verletzen wiirden.

Der Schwerpunkt der weiteren Ergebnisauswertung liegt
bei einer Analyse der Strompreisentwicklungen und der
jahresdurchschnittlichen spezifischen Vermarktungserldse
fiir die unterschiedlichen Technologiegruppen Erneuerbarer
Energien. Fiir die Vermarktung der fluktuierenden Erneu-
erbaren Energien sind Spotmarktpreise die relevanten Gro-
Ren, auf die im Folgenden stets Bezug genommen wird. Die

Entwicklung der jahresdurchschnittlichen Strompreise und

se bei der Erhohung der (Netto-)Stromimporte ergibt sich ein
geringerer Kraftwerkseigenverbrauch und reduziert sich der
Bruttostromverbrauch. Eine identische Stromerzeugung auf
Basis Erneuerbarer Energien fiihrt damit zu einem rechnerisch
hoheren Regenerativanteil am Bruttostromverbrauch. Eine zu-
nehmende Rolle von Kraft-Wérme-Kopplung, Biomasse- oder
Abfallverstromung oder abnehmende (Netto-)Stromimporte
fiihren dagegen zu einem hoheren Kraftwerkseigenverbrauch
und in der Folge zu einem héheren Bruttostromverbrauch,

bei einer identischen Regenerativstromerzeugung erge-

ben sich fir diesen Fall (rechnerisch) niedrigere Anteile

der Erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch.

Anteil Erneuerbarer Energien am Nettostromaufkommen, 2015 bis 2045 Tabelle 13
2015 2025 2035 2045
Unteres Erlésszenario 30 % 53 % 68 % 79 %
Oberes Erlosszenario 28 % 40 % 50 % 60 %

Berechnungen des Oko-Instituts
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CO,- Emissionen fossiler inlandischer Kraftwerke (ohne Back-up und Sonstige), 2015 bis 2045 Tabelle 14
2015 | 2025 | 2035 2045
Mio. t
Unteres Erlésszenario 244 178 107 67
Oberes Erldsszenario 253 224 165 124

Berechnungen des Oko-Instituts

spezifischen Vermarktungserldse fiir den jeweils gesamten
Anlagenmix verschiedener erneuerbarer Technologien ist in
Abbildung 16 tberblicksartig dargestellt; Tabelle 15 (Unteres
Erlosszenario) und Tabelle 16 (Oberes Erlosszenario) enthal -

ten die Daten fiir die beiden Szenarien im Detail ¥’

37 Laufwasser und Geothermie sind in den folgenden beiden
Abbildungen nicht dargestellt, da ihre spezifischen Erlse mit
dem jahresdurchschnittlichen Strompreis nahezu identisch sind.

Die jahresdurchschnittlichen Strompreise wie auch die
erzielbaren jahresdurchschnittlichen spezifischen Erlose
unterscheiden sich zwischen den beiden Szenarien deut-
lich: Im Unteren Szenario bewegt sich der Strompreis zwi-
schen 25 Euro pro Megawattstunde (2015) und 36 Euro pro
Megawattstunde (2025) und bleibt bis 2045 mit 33 Euro pro
Megawattstunde in dieser GroRenordnung. Im Oberen Sze-

nario steigt der Strompreis dagegen von 27 Euro pro Me-

Strompreise und spezifische Vermarktungserlése fur erneuerbar erzeugten Strom

im Unteren und Oberen Erlésszenario (US / 0S), 2015 bis 2045 Abbildung 16
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Spezifische Vermarktungserlose erneuerbarer Energietechnologien im Unteren Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 15

Berechnungen des Oko-Instituts

Spezifische Vermarktungserlése erneuerbarer Energietechnologien im Oberen Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 16

Berechnungen des Oko-Instituts

gawattstunde (2015) schon im Jahr 2025 auf 103 Euro pro
Megawattstunde an und erreicht bis 2045 sogar 143 Euro
pro Megawattstunde. Die spezifischen Erlose fiir die darge-
botsabhéngigen Erzeugungstechnologien Photovoltaik und
Windkraft (onshore und offshore) liegen in beiden Szena-
rien unter dem Strompreis. Im Jahr 2015 bewegen sie sich
sowohl fiir Photovoltaik als auch fiir Windkraft zwischen
20 Euro pro Megawattstunde und 25 Euro pro Megawatt-
stunde.

Im Zeitraum 2025 bis 2045 liegen im Unteren Erlosszena-
rio die erzielbaren Vermarktungserlose sowohl fiir Photo-
voltaik- und als auch fiir Windkraftstrom zwischen 12 Euro
pro Megawattstunde und 16 Euro pro Megawattstunde. Im
Oberen Erlosszenario ist die Spreizung der Erlgse ab 2025

sowohl zwischen den Szenariojahren als auch zwischen

den Technologien breiter. Fiir Windkraft- und Photovolta-
ikstrom bewegen sie sich in einem Bereich von 75 Euro pro
Megawattstunde bis 116 Euro pro Megawattstunde. In bei-
den Szenarien sind die spezifischen Vermarktungserldse fiir
Offshore-Windkraft hoher als die fiir Onshore-Windkraft,
wobei der absolute Unterschied im Oberen Szenario grofier

ist als im Unteren Szenario.

Die spezifischen Vermarktungserlose fiir aus Biomasse er-
zeugten Strom liegen in beiden Szenarien deutlich {iber dem
jahresdurchschnittlichen Strompreis — durch die bedarfsab-
héngige Einspeisung wird diese Technologie in Knapp-
heitssituationen eingesetzt, in denen iiberdurchschnittli-

che Preise erzielt werden kénnen. Fiir den iiberwiegenden
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Teil der Biomasseanlagen wurde dabei unterstellt, dass es
sich um KWK-Anlagen handelt, die eine Warmenachfrage
decken miissen, dartiber hinaus jedoch auch jederzeit am

Strommarkt anbieten kénnen.

Die erzielbaren Vermarktungserlose von Laufwasserkraft-
werken entsprechen beinahe den jahresdurchschnittlichen
Strompreisen, da ihre Einspeisung geméaf ihrem saisonalen
historischen Profil weder in besonders teuren noch beson-
ders billigen Stunden stattfindet. Da fiir die kleine Gruppe
der Geothermiekraftwerke ein konstanter Grundlastbetrieb
fiir die Modellierung unterstellt wurde, entsprechen ihre
hier angegebenen Vermarktungserlose exakt dem mittleren

Strompreis.

Abbildung 17 zeigt die Profilfaktoren fir die wichtigsten

erneuerbaren Erzeugungstechnologien.® Fiir Photovoltaik

38 Der Profilfaktor einer Erzeugungstechnologie ist das Verhéltnis
der fiir sie erzielbaren spezifischen jahresdurchschnittli-
chen Erlése zum jahresdurchschnittlichen Strompreis.

Profilfaktoren fur erneuerbare Erzeugungstechnologien im Unteren und Oberen Erlésszenario (US / 0S)

stabilisieren sich die Profilfaktoren im Oberen Erléssze-
nario ab 2025 auf einem Niveau von circa 80 Prozent. Fir
Onshore-Windkraft sinken die Profilfaktoren im Oberen
Erlésszenario kontinuierlich auf knapp 70 Prozent im Jahr
2045. Die Profilfaktoren fiir Offshore-Windkraft sinken
ebenfalls und liegen circa zehn Prozentpunkte iiber denen
flr die Onshore-Windkraft.

Im Unteren Erldsszenario sinken die Profilfaktoren insge-
samt stérker als im Oberen Erldsszenario: Fiir Windener-
gie erreichen sie 2045 circa 50 Prozent; der Profilfaktor
fir Photovoltaik sinkt im Jahr 2045 sogar auf nur noch 45
Prozent. Dies erklért sich aus dem Merit-Order-Effekt als
Konsequenz des starken erneuerbaren Kapazitdtsausbaus.
Die Profilfaktoren fiir Biomasse steigen hingegen in beiden
Szenarien auf Gber 100 Prozent da die Biomasse ihre Ein-
speisung bevorzugt in relativ teure Stunden verlegen kann.
Die Biomasseprofilfaktoren erreichen im Jahr 2045 Werte
zwischen 110 Prozent und 120 Prozent.

Abbildung 17
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Besonders kritisch sind also — erwartungsgemél — die erziel -
baren Vermarktungserldse im Unteren Erlosszenario, das im
Folgenden weiter betrachtet wird. Wahrend die bisherigen
Darstellungen nur jahresdurchschnittliche Erlése am Strom-
mengenmarkt gezeigt haben, wird nun die zeitliche Struk-
tur von Strompreisen und Erlésen in stiindlicher Auflosung
analysiert. Abbildung 18 zeigt fiir das Untere Erldsszenario
die Jahresdauerlinien der Strompreise aus dem Strommarkt-
modell PowerFlex fiir die betrachteten vier Szenariojahre.
Wiéhrend sich der jahresdurchschnittliche Strompreis fiir
alle vier Jahre zwischen 21 und 28 Euro pro Megawattstunde
bewegt (siehe oben), unterscheidet sich die zeitliche Struktur

der auftretenden Preise zwischen den Jahren deutlich.

So treten im Jahr 2015 nur wenige Stunden mit einem
Strompreis von null Euro pro Megawattstunde auf. Mit fort-
schreitender Zeit nimmt jedoch die Anzahl dieser Stunden
zu, wobei pro Dekade etwa 1.000 Stunden mit einem Strom-

preis von null Euro pro Megawattstunde zusétzlich auftre-

Jahresdauerlinien der Strompreise am Energy-only-Markt im Unteren Erlosszenario)
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4.000

ten. Gleichzeitig steigen die Preise in den teureren Stunden
mit fortschreitendem Szenariojahr an. Dies ergibt sich aus
der sich &ndernden Struktur des Kraftwerksparks (vgl. Ta-
belle 6). Insbesondere werden zwischen 2015 und 2025 Er-
zeugungskapazitdten mit vergleichsweise niedrigen kurz-
fristigen Grenzkosten in erheblichem Umfang stillgelegt: So
gehen die verbleibenden Kernkraftwerke mit einer Leistung
von zwolf Gigawatt vom Netz, aulerdem nimmt im Unte-
ren Erlésszenario die installierte Leistung der Braunkohle-
kraftwerke um fiinf Gigawatt und der Steinkohlekraftwerke
um zwolf Gigawatt ab, weil sie das Ende ihrer technischen
Lebensdauer erreicht haben. Dies fiihrt dazu, dass ab 2025
in den teuersten Stunden Gasturbinen (im Jahr 2025 selbst

auch wenige Olkraftwerke) den Preis setzen.

Im Unteren Erlésszenario gleichen sich dieser preisstei-
gernde Effekt und die Zunahme der Stunden mit einem
Strompreis von null Euro in etwa aus, sodass der jahres-

durchschnittliche Strompreis, wie Tabelle 15 gezeigt hat, mit

Abbildung 18
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Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése fir Onshore-Windkraft

im Unteren Erlosszenario, 2035
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fortschreitenden Szenariojahren in etwa gleich bleibt. Die
Frage nach der Refinanzierung der in den teuren Stunden
preissetzenden Gasturbinen beziehungsweise Back-up-
Kapazitaten (insbesondere nach 2025) wird hier nicht un-
tersucht, sondern es wird vorausgesetzt, dass ein wie auch
immer gearteter Refinanzierungsmechanismus die Verfiig-

barkeit solcher Kraftwerke sicherstellt.

Werden den dargestellten stiindlichen Strompreisen die zu-
gehorige Wind- beziehungsweise Solarstromeinspeisung
in der jeweiligen Stunde zugeordnet, so ergibt sich die im
Folgenden dargestellte Situation. Abbildung 19 und Abbil-
dung 20 zeigen die Dauerlinien der Strompreise beispielhaft
fiir das Szenariojahr 2035 und die jeweils stindlich aus dem
Dargebot maximal erzeugbare Stromproduktion (also ohne
mogliche Abregelung) von Onshore-Windkraft- bezie-

hungsweise Photovoltaikanlagen.

Abbildung 19
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Im unteren Bereich von Abbildung 19 wird deutlich, dass
Stunden mit einem Strompreis von null Euro pro Megawatt-
stunde, in denen also keine Vermarktungserldse zu erzielen
sind, tendenziell solche mit hohem Dargebot von Onshore-
Windkraft sind. In diesen Stunden kann es auch zu Abre-
gelung der Windkraftanlagen kommen. Gleichzeitig ist die
Windkraftstromerzeugung in den Stunden mit einem Strom-
preis grofer als null zwar niedriger, aber letztlich immer noch
vorhanden. Dies sind die Stunden, in denen die Windkraft-
anlagen Erlose erzielen konnen. Die erzielbaren stiindlichen
Erlose aller Onshore-Windkraftanlagen ergeben sich aus der
Multiplikation von Stromerzeugung und Strompreis, wie im
oberen Bereich von Abbildung 19 dargestellt. Die héchsten (ab-
soluten) Erlose aller Onshore-Windkraftanlagen treten dabei
in Stunden auf, in denen die Preise nicht maximal, aber ver-
gleichsweise hoch sind, und in denen gleichzeitig die Wind-

stromerzeugung etwa ein Drittel der Maximalleistung betrégt.
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Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése fur Photovoltaik

im Unteren Erlésszenario, 2035 Abbildung 20
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Abbildung 20 zeigt im unteren Bereich den Strompreis und
die maximale Einspeisung (vor méglicher Abregelung) fiir
Solaranlagen, wobei hier nur die Stunden berticksichtigt
werden, in denen das Solarenergiedargebot nicht null ist,
um die Nachtstunden auszunehmen. Auch hier treten die
hochsten theoretisch nutzbaren Leistungen aus Solaranla-
gen in Stunden auf, in denen der Strompreis null ist. Es tre-
ten jedoch auch nennenswerte Solarstromeinspeiseleistun-
gen in Stunden auf, in denen der Strompreis gréfer als null
ist. Insgesamt ergeben sich die hochsten absoluten Erldse
tiir alle Photovoltaikanlagen, wie im oberen Bereich von Ab-
bildung 20 dargestellt, im Bereich mittlerer Strompreise und
einer Einspeiseleistung von etwa der Hélfte der Maximal-

leistung.

4.5 Zwischenfazit: Erlosperspektiven fur
regenerative Stromerzeugungsanlagen
am Strommengenmarkt

Die hier durchgefiihrten Berechnungen auf Basis des
Strommarktmodells PowerFlex erlauben eine Abschatzung
der Vermarktungserlose fiir die verschiedenen Technolo-
giegruppen Erneuerbarer Energien unter verschiedenen
Rahmenannahmen. Auch zur Vorbereitung fiir die Parame-
trisierung des zu entwickelnden Prdmienmodells wurden
hierzu ein Unteres und ein Oberes Erldsszenario gebil -

det, die die Spannweite der erwartbaren Erldse der Rege-
nerativkraftwerke abbilden. Basierend auf anderweitigen
Vorarbeiten des Oko-Instituts wurde eine Entwicklung der
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien bis zum Jahr
2045 modelliert, die sich im Wesentlichen an dem Szenario

B des von den Ubertragungsnetzbetreibern vorgeschlage-
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nen Szenariorahmens fiir den Netzentwicklungsplan 2014
orientiert, aber davon abweichend zwei unterschiedliche
Ausbautrajektorien definiert. Zudem wurden geeignete An-
nahmen fir die Entwicklung der Stromnachfrage sowie der
Brennstoffpreise fiir Kraftwerke und fiir die Preise von CO_-
Zertifikaten getroffen, die jeweils zu sehr hohen oder sehr
niedrigen Erlésen fiir Erneuerbare Energien am Strommen-

genmarkt fihren wiirden.

Eine Analyse der modellierten Erlése fiir die relevanten
Technologiegruppen zeigt zunédchst die hohe Unsicherheit
Uber den kiinftigen Verlauf der Strompreise. So steigen die
durchschnittlichen Strompreise im Grohandel im Obe-

ren Erlosszenario bis 2045 auf das 5,4-Fache der jeweiligen
Werte im Unteren Erldsszenario, bereits 2025 betragen sie
das 4,8-Fache. Entsprechend fallen auch die spezifischen
Erlose der Regenerativtechnologien zwischen beiden Sze-
narien deutlich auseinander. Innerhalb des Unteren Er-
16sszenarios, das fiir die Parametrisierung der Pramien im
weiteren Verlauf des Vorhabens ausschlaggebend sein soll,
liegen die erzielbaren Vermarktungserldse fiir Onshore- und
Offshore-Windkraft sowie Photovoltaik zundchst im Jahr
2015 zwischen 20 und 23 Euro pro Megawattstunde. Fir die
Szenariojahre 2025 bis 2045 sinken die spezifischen Ver-
marktungserlése auf ein niedriges Niveau zwischen 12 und
16 Euro pro Megawattstunde. Die Analyse der stiindlichen
Erl6se zeigt einerseits deutlich den Merit-Order-Effekt (ho-
hes Dargebot in Stunden mit Strompreis null), andererseits
ist die Einspeisung von Onshore-Windkraft- und Photo-
voltaikanlagen in Stunden mit einem Strompreis groRer als
null durchaus relevant. In diesen Stunden sind Erlése am
Energy-only-Markt erzielbar, die im Unteren Erldsszena-
rio zwar niedrig sind, jedoch nicht auf null sinken. Dagegen
ergeben sich fiir Laufwasser und Geothermie im Vergleich
hohere spezifische Erlose in Hohe der jahresdurchschnitt-
lichen Strompreise. Die spezifischen Erlose fiir Biomasse als
einlastbarer Technologie (mit zusétzlichem KWK-Betrieb)
liegen ab dem Jahr 2035 etwa beim Doppelten derjenigen fiir
dargebotsabhéngige Erzeugung.

Ein Giberschlagiger Vergleich der in Abbildung 16 dargestell-
ten spezifischen Erlése mit den in der Literatur tiblicher-

weise genannten Erwartungen fiir die kiinftigen Stromge-

stehungskosten der Regenerativkraftwerke zeigt, dass im
Falle des Unteren Erldsszenarios Neuanlagen in keiner der
Technologiegruppen ohne eine Kapazitdtspramie in nen-
nenswerter Hohe rentabel errichtet werden konnten. Sollte
dagegen das Obere Erldsszenario eintreten, kdnnten bereits
ab dem Jahr 2025 mehrere der Technologiegruppen auch
ohne Prémie wirtschaftlich sein. Allerdings muss diesbe-
zlglich darauf hingewiesen werden, dass diesem Ergebnis
eine deutliche Abweichung von den deutschen Ausbauzie-
len fiir die regenerative Stromerzeugung und letztlich auch
von den Zielen fiir die Minderung der Treibhausgasemissi-
onen zugrunde liegt. Ergénzende Modellanalysen (Oko-Ins-
titut 2014c) zeigen, dass auch im Oberen Erlosszenario rege-
nerative Erzeugungsanlagen nicht iber das Einkommen aus
dem Energy-only-Markt refinanzierbar wéren, wenn ein
Ausbau der Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer Ener-
gien entsprechend der mittel- und langfristigen Ziele fiir
Deutschland unterstellt wird. Diese erhebliche Unsicherheit
tber die zu erwartenden Vermarktungserlose regenerativ
erzeugten Stroms unterstreicht auch die Bedeutung des in
Abschnitt 3.2.3 diskutierten Abschépfungsmechanismus.
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5 Systemdienlichkeit

5.1 Einleitung

Eine zentrale Anforderung an ein tiberarbeitetes EEG ist die
Verbesserung der Systemintegration erneuerbarer Erzeu-
gungsanlagen. Zum einen sollte beim Bau neuer Anlagen
die technische Auslegung so erfolgen, dass die resultie-
rende Anlage von ihren technischen Eigenschaften her gut
ins System zu integrieren ist (Reduktion des Flexibilitats-
bedarfs) beziehungsweise zusatzliche Systemleistungen
erbringen kann (Erhdhung des Flexibilitdtsangebots). Zum
anderen sollen Anlagen entsprechend, das heifdt system-
dienlich, betrieben werden. Systemdienlichkeit bedeutet in
der Regel, dass eine Anlage Strom zu dem Zeitpunkt und an
dem Ort erzeugt, an dem er auch nachgefragt wird. Zumin-
dest die zeitliche Information ist im Preissignal des Spot-
marktes enthalten.®® Entsprechend sollte dieses Preissignal
an Anbieter (Investoren und Anlagenbetreiber) wie Nach-
frager weitergeleitet werden und dort zur Wirkung kom-
men: Investoren und Betreiber erhalten einen Anreiz, die
Anlagen so auszulegen und zu betreiben, dass die Einspei-
sung in Zeiten mit hohen Strompreisen und damit bei hoher
(Residuallast-)Nachfrage erfolgt.

Fiir nicht dargebotsabhéngige erneuerbare Erzeugungsan-
lagen (also Biomasse, Wasserkraft und Geothermie) ist es
technisch moglich, die Erzeugung an die Stromnachfrage
anzupassen. Fir diese Technologien bedeutet eine sys-
temdienliche Auslegung, dass die Anlagen nicht mehr als
Grundlast betrieben werden, sondern immer dann ein-
gesetzt werden, wenn die Residuallast hoch ist, das heifit,
wenn die Stromnachfrage durch dargebotsabhéngige Er-

zeugung nicht vollstandig gedeckt werden kann.

Fir Windkraft- und Photovoltaikanlagen bedeutet eine
systemdienliche Anlagenauslegung tendenziell, dass die
Anlagen eine hohe Auslastung (hohe Volllaststunden) er-

39 Zum gegenwadrtigen Zeitpunkt vermittelt das Preissignal in
Deutschland keinerlei Informationen tiber die optimale geografi-

sche Verteilung der Stromerzeugung, da es nur eine Preiszone gibt.

reichen und insbesondere bei der Photovoltaik die Spit-
zen der Einspeiseleistung der Anlagen moglichst nicht alle
zeitgleich auftreten. So kann der Bedarf an Speichern und
Netzausbau im Gesamtsystem verringert werden. Anders
formuliert: Wegen der dargebotsabhéngigen Einspeisecha-
rakteristiken steigt der Flexibilitdtsbedarf im Stromsystem,
wenn die Erzeugungsanteile von Windkraft und Photo-
voltaik zunehmen. Der Flexibilitdtsbedarf ldsst sich jedoch
verringern, wenn die Erzeugungsanlagen systemdienlich
ausgelegt werden. Dies ist technisch mdglich: Im Fall der
Windkraft 1&sst sich die Anzahl der Volllaststunden durch
eine VergroRRerung des Rotors bei gleichbleibender Nenn-
leistung erreichen. In der Regel fihrt dies jedoch zu héhe-
ren spezifischen Stromgestehungskosten. Um also Anreize
fir eine systemdienliche Auslegung der Anlagen zu setzen,
miissen die zusétzlichen Erldsstrome fir eine optimierte
Anlage grofRer sein als die Mehrkosten, die durch die veran-

derte Auslegung entstehen.

Um diesen Aspekt genauer zu untersuchen, werden in

den hier dokumentierten Analysen verschiedene Wind-
kraft- und Photovoltaikanlagen untersucht, die sich in ih-
ren wirtschaftlichen und technischen Eigenschaften vom
gegenwartigen Anlagendurchschnitt unterscheiden. Diese
Anlagen (sie werden im Folgenden als Referenzanlagen be-
zeichnet) sind so ausgewahlt, dass sie iiber die heute vor-
herrschenden Anlagenkonfigurationen hinaus das Potenzial
einer durch das hier entwickelte Pramienmodell stimulier-
ten optimierten Anlagenauslegung darstellen kénnen. Die
wirtschaftlichen und technischen Eigenschaften der Re-
ferenzanlagen werden in Abschnitt 5.2 beschrieben. Eine
Analyse der zu erwartenden Vermarktungserlose, die mit
diesen Anlagen erzielt werden kénnen, erfolgt in Abschnitt
5.3.In Abschnitt 5.4 wird diskutiert, wie die Bemessungs-
grundlage fiir die Hohe der Pramienzahlungen so gestaltet
werden kann, dass auch Gber die Hohe der Kapazitatspra-
mien Anreize zur systemdienlichen Anlagenauslegung ge-
setzt werden.
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5.2 Definition der Referenzanlagen

5.2.1 Windkraft

Fir Windkraftanlagen wird die Analyse auf Basis von Ein-
speisezeitreihen® fir finf verschiedene Standorte durch-
gefiihrt, die sich durch unterschiedliche Windgeschwin-
digkeiten und damit durch ein auch in seinem zeitlichen
Verlauf unterschiedliches Dargebot von Windenergie aus-
zeichnen: Juist (offshore), Magdeburg, Stade, Eifel (Schlei-
den) und Bayern (Equarhofen). Damit soll ein breites Spek-
trum an moéglichen Anlagenstandorten abgebildet werden.
Dariiber hinaus werden zwei Anlagentypen verglichen, die
sich von ihrer technischen Auslegung her unterscheiden.
Aktuelle Studien (DEWI 2011 und IWES 2013b) zeigen, dass
die Auslegung einer Windkraftanlage einen starken Einfluss
auf das Einspeiseprofil der Anlage hat. So fithrt insbeson-
dere eine kleinere installierte Generatorleistung bei kon-
stantem Rotordurchmesser zu einer hoheren Auslastung
bezogen auf die Nennleistung. Aulierdem fiithrt eine gro-
Rere Nabenhohe dazu, dass die durchschnittliche Windge-
schwindigkeit in Nabenhohe steigt, und hat damit ebenfalls
eine hohere Auslastung zur Folge. Dariiber hinaus sinkt mit
zunehmender Hohe der Einfluss der Bodenrauigkeit auf das

40 Fir die Analyse werden Zeitreihen der Windgeschwindigkeit
in stiindlicher Auflésung an den genannten Standorten
fir das Jahr 2012 in 100 und 140 Metern Hohe verwen-
det. Die Zeitreihen wurden von ForWind - Zentrum fiir
Windenergieforschung mit dem WRF-Modell erstellt.

Windprofil, was zu einer Glattung des Einspeiseprofils fiihrt
(vgl. IWES 2013b, Kapitel 4).

Im Durchschnitt erreichten die neuinstallierten Onshore-
Windenergieanlagen im Jahr 2012 eine spezifische Rotor-
kreisflache von 2,53 Quadratmeter pro Kilowatt installier-
ter Leistung (m?/kW) (eigene Berechnungen basierend auf
IWES 2013a) bei einer durchschnittlichen Nabenhdhe von
111 Metern. Um den bestehenden Anlagenbestand abzu-
bilden, werden daher fiir die Berechnungen die Leistungs-
kennlinie der Anlage Enercon E-101 mit einer Rotorkreis-
flache von 2,6 m® pro Kilowatt installierter Leistung und
einer Turmhdhe von 100 Metern verwendet. Die aktuell in
Deutschland zugebauten Offshore-Anlagen erreichen eine
spezifische Rotorkreisfliche von 2,1 m*/kW (Areva) bis

3,1 m?*/kW (Siemens). Um eine mittlere Anlagenauslegung
zu berticksichtigen, wird deshalb ebenfalls die Leistungs-
kennlinie der Anlage E-101 verwendet. Der Standardanlage
wird eine optimierte Anlage mit einer Rotorkreisflédche von
4,5 m*/kW installierter Leistung und einer gréReren Na-
benhé&he von 140 Metern gegeniibergestellt (Nordex N117).
Insbesondere fiir den Offshore-Standort und sehr gute
Onshore-Standorte stellt dies eine eher unwahrscheinliche
Auslegung dar, die bewusst so gewahlt wurde, um eine ext-
reme Auslegung zu tiberprifen. Tabelle 17 fasst die mittleren
Windgeschwindigkeiten der verwendeten Standorte und
die sich ergebende Auslastung fiir die beiden verwendeten

Turbinentypen zusammen.

Vergleich der Windgeschwindigkeiten und der sich ergebenden Auslastung der

verwendeten Standorte (im Jahresmittel)

Tabelle 17

M;E:‘eﬂrlenm'gr;i?: : Windleistungs- ::?::I:l::g:’; gtgast Volllaststunden Volllaststunden

in 140 m Hohe AERust modell (netto) e, ()
m/s W/m? standard optimiert standard optimiert standard optimiert
Wind Offshore 9,6 553 145 % 128 % 5.238 6.151 4128 5.056
Wind Stade 7] 216 75 % 95 % 2.468 4.206 2140 3.746
Wind Magdeburg 6,3 154 58 % 76 % 1.908 3.419 1.650 3.024
Wind Eifel 7.8 296 104 % 108 % 3.310 4.725 2.942 4.290
Wwind Bayern 6,2 145 58 % 74 % 1.906 3.293 1.655 2.922
Anmerkungen: * Windleistungsangebot vereinfacht mit der mittleren Windgeschwindigkeit berechnet.

ForWind, Berechnungen des Oko-Instituts
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Abschattungseffekte und Nichtverfiigbarkeiten haben einen
groBen Einfluss auf die Ertrdge von Windkraftanlagen (Ta-
belle 17). Insgesamt wurden offshore Verluste von 19 Prozent
und onshore von 12 Prozent bezogen auf die Bruttostrom-
produktion unterstellt.”! Fiir die im Abschnitt 5.4.3 folgende
Berechnung der Kapazitdten von Windkraftanlagen wurden
Abschattungseffekte und Nichtverfiigbarkeiten wie hier
dargestellt berticksichtigt. Die Qualitdten der betrachteten
Standorte nach dem derzeit geltenden Referenzertragsmo-
dell unterscheiden sich deutlich. Mit der optimierten An-
lagenauslegung werden an allen Onshore-Standorten eine
deutlich hohere Auslastung und deutlich hohere Standort-
qualitdten nach Referenzertragsmodel erreicht als mit der
Standardanlage.*?

Im EEG 2014 wurde festgelegt, dass alle Anlagen mit einem
Ertrag kleiner als 75 Prozent des Referenzertrages die er-
hoéhte Anfangsvergiitung fiir 20 Jahre erhalten. Die hier be-
trachteten Standorte bei Magdeburg und in Bayern erhal-

41 Fir Offshore-Windkraftanlagen geben Fichtner/Prognos (2013)
interne Abschattungsverluste zwischen 9,75 und 11 Prozent an.
Wenn Offshore-Windparks von anderen Parks umbaut wer-
den, treten zusétzlich externe Abschattungsverluste von 4,75
Prozent fiir eine umbaute Seite auf. Um dies zu berticksichti-
gen, wurden offshore Abschattungsverluste von 12 Prozent und
onshore von 7 Prozent bezogen auf die Bruttostromproduktion
berlicksichtigt. Enercon garantiert im Rahmen seines Enercon-
Partner-Konzeptes fiir Onshore-Anlagen eine technische
Verfiigbarkeit von 97 Prozent. Diese liegt also deutlich hé-
her als die hier unterstellte Nichtverfiigbarkeit von 5 Prozent.
Dabei ist aber zu beriicksichtigen, dass Anlagenausfalle in der
Tendenz in Starkwindphasen auftreten, weil die Anlagen dann
besonders stark beansprucht werden. Fichtner/Prognos (2013)
geben fir Offshore-Anlagen eine Verfligbarkeit von 95 Prozent
an, die auch hier verwendet wird. Ubrige technische Verluste
fir Offshore-Anlagen werden von Fichtner/Prognos (2013)
mit 8 Prozent angegeben. In dieser Studie wird fiir Offshore-
Anlagen ein Wert von 5 Prozent unterstellt. Fiir Onshore-
Anlagen werden tibrige technische Verluste vernachléssigt.

42 Die optimierte Anlage profitiert von den an weniger gu-
ten Standorten mit der Héhe iberproportional ansteigen-
den Windgeschwindigkeiten. AulRerdem kann die gro-
Rere Rotorkreisfldche einen Teil der Ertragsverluste
kompensieren (an einem 100-Prozent-Standort
lauft die optimierte Anlage oft in Volllast; niedrigere
Windgeschwindigkeiten fithren deshalb zu einem langsa-
meren Absinken des Ertrages als bei der Standardanlage).

ten sowohl bei Errichtung einer Standardanlage und einer
optimierten Anlage die erhohte Anfangsvergiitung fiir (fast)
20 Jahre. Anders stellt sich die Situation an besseren Stand-
orten dar. Am Standort Stade erreicht die Standardanlage
nur eine Erzeugung in Hohe von 76 Prozent des Referen-
zertrages. Im Gegensatz dazu erreicht die optimierte Anlage
eine deutlich hohere Erzeugung in Hohe von 95 Prozent des
Referenzertrages und erhalt damit nur fiir 14 Jahre die er-
hohte Anfangsvergiitung. Damit wird eine systemdienliche
Anlagenauslegung durch die bisherige Ausgestaltung des
Referenzertragsmodells fiir einen Teil der Anlagen verhin-
dert. Fiir eine detaillierte Diskussion und Lésungsmdglich-
keiten wird auf DWG (2014) verwiesen.

5.2.2 Photovoltaik

Im Bereich der Photovoltaik werden die Auswirkungen ver-
schiedener Standorte und unterschiedlicher Ausrichtungen
der Module untersucht. Um die Bandbreite der verfiigbaren
Einstrahlung zu erfassen, wurden fiir die Referenzanlagen
die beiden Standorte Miinchen und Rostock ausgewdhlt. Zu
dieser Auswahl korrespondiert die Erwartung aus dem Ent-
wurf der Ubertragungsnetzbetreiber fiir den Szenariorah-
men zum Netzentwicklungsplan 2014 vom Mérz 2013, wo-
nach Giber 40 Prozent des bis zum Jahr 2035 zu erwartenden
Ausbaus der Photovoltaik von insgesamt circa 29 Gigawatt
auf die beiden Stidlander Bayern und Baden-Wiirttem-
berg entfallen, wahrend voraussichtlich gut 25 Prozent des
Ausbaus in den noérdlichen Bundesldndern Niedersachsen,
Brandenburg, Schleswig-Holstein, Sachsen-Anhalt und
Mecklenburg-Vorpommern (sowie den in dieser Hinsicht
nicht bedeutsamen Stadtstaaten Berlin, Hamburg und Bre-

men) stattfinden werden.

Hinsichtlich der Ausrichtung der Photovolatikmodule ist
einerseits die Abweichung der Ausrichtung der Module

von der Stidausrichtung (Azimut) relevant, zum anderen die
Neigung der Module gegentiiber der Horizontalen. Innerhalb
Deutschlands erzeugt eine Photovolatikanlage dann einen
maximalen Ertrag an elektrischer Arbeit, wenn sie nach Sii-
den ausgerichtet ist (Azimut O Grad) und eine Neigung zwi-
schen 36 Grad (Stiddeutschland) und 38 Grad (Norddeutsch-
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land) aufweist.** Analog zu den Windkraftanlagen stellt sich
jedoch die Frage, ob eine von dieser nach den erzeugbaren
Kilowattstunden maximierten Auslegung abweichende An-
lagenkonfiguration gegebenenfalls einen hoheren Strom-
wert aufweist, obwohl sie bei gleicher Anlagengrofie zu ei-

ner geringeren Stromerzeugung fiihrt.

Hierbei ist zu beachten, dass die Ausrichtung einer Anlage
oftmals durch die konkreten Gegebenheiten des Standorts
gepragt ist. Insbesondere Anlagen auf geneigten Dachfla-
chen sind Gblicherweise in ihrer Ausrichtung festgelegt.
Anlagen auf Flachdédchern oder schwach geneigten Dachern
sowie insbesondere Freiflichenanlagen erlauben in der Re-
gel einen deutlich groReren Spielraum bei der Wahl der Mo-
dulausrichtung und der Neigung der Anlagen.

In diesem Kontext sei darauf hingewiesen, dass der Markt
der Photovoltaikanlagen in Deutschland in den letzten Jah-
ren verstdrkt von GroRanlagen dominiert wird. So zeigt
eine Auswertung der verdffentlichten Daten des Photo-
voltaikmeldeportals der Bundesnetzagentur, dass von der
insgesamt im Jahr 2012 installierten Photovoltaikleistung
42 Prozent auf Anlagen mit mehr als 1 Megawatt installier-
ter Peak-Leistung entfielen, weitere 23 Prozent auf Anla-
gen zwischen 100 Kilowatt und 1 Megawatt. Nur knapp ein
Viertel der installierten Leistung entfiel auf die typische

Leistungsklasse von Anlagen auf geneigten Dachern (bis

43 Diese Angaben gelten fiir ideale Anlagenstandorte
ohne Verschattung des Horizonts durch
Landschaft, Gebdude oder Bdume etc.

Untersuchte Auslegungsvarianten fir Photovoltaikanlagen

30 Kilowatt). Insofern kann davon ausgegangen werden,
dass ein Grof3teil der Investoren einen gewissen Spielraum
bei der Ausrichtung ihrer Anlagen héatte. Zudem wiirden

im Falle einer attraktiven Forderung von zum Beispiel nach
Westen ausgerichteten Photovoltaikanlagen entsprechend
geneigte Dachflichen fir die Belegung infrage kommen, die

bisher nicht genutzt wurden.

Die fiir die weiteren Analysen berticksichtigten Anlagen
beziehungsweise deren Spezifika sind in Tabelle 18 zusam-

mengestellt.

Fiir zwei Standorte (Miinchen und Rostock) wurden jeweils
zwei verschiedene Anlagentypen definiert. Die nach Stiden
ausgerichtete Anlage mit der Neigung von 36 Grad bezie-
hungsweise 38 Grad représentiert hierbei die bisher ib-
liche, optimierte Auslegung der Anlagen auf die maximale
Stromerzeugung. Der in Tabelle 18 angegebene Skalierungs-
faktor besagt, dass beispielsweise die Anlage ,Rostock-Siid"
(bei ansonsten idealen Rahmenbedingungen) eine um zehn
Prozent erhohte installierte Leistung aufweisen muss, um
die gleiche Stromerzeugung zu erzielen wie die Anlage
,Miinchen-Sad" Fir die zu jeweils 50 Prozent der Mo-
dulfldche nach Osten und Westen ausgerichteten Anlagen
wurde jeweils eine Neigung von 15 Grad gewahlt. Die hier-
bei verwendeten Daten zur Stromerzeugung der einzel-
nen Anlagentypen wie auch die im Folgenden dargestell-
ten Leistungsverldufe wurden mit der Auslegungssoftware
PVSOL* erstellt.

44 www.valentin.de/produkte/photovoltaik/55/pvsol-advanced

Tabelle 18

Anlagentyp Horizontale Ausrichtung Vertikale Neigun Stromerzeugung je Skalierungsfaktor
(Azimut) qung kWp und Jahr Leistung
Miinchen Siid 0° 36° 1101 kWh 100 %
Miinchen Ost/West -90°/+90° 15° 923 kWh 19 %
Rostock Sid 0° 38° 996 kWh 110 %
Rostock Ost/West -90°/+90° 15° 818 kwh 134 %

PVSOL, eigene Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts
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Jahresdurchschnittlicher taglicher Leistungsgang der Photovoltaikanlagen (Minchen)
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Abbildung 21 zeigt die jahresdurchschnittlichen taglichen
Leistungsgénge der unterschiedlichen Anlagentypen fiir
den Standort Minchen.

Die nach Siiden ausgerichtete Anlage weist die hochste
durchschnittliche Auslastung auf. Fir ausschliefllich nach
Osten oder Westen ausgerichtete Anlagen ist die durch-
schnittliche Auslastung niedriger, und das Maximum der
Tagesgéange ist um jeweils circa 1,5 Stunden gegentiber der
Stidanlage verschoben. Die zu gleichen Anteilen nach Osten

und Westen ausgerichtete Anlage zeigt ein zur Tagesmitte

Abbildung 21

== MUnchen SUd
=== MUnchen Ost/West
== == MUnchen Ost

MuUnchen West

12:00 14:00 16:00 18:00 20:00 22:00

symmetrisches Leistungsprofil, das breiter ist als das der
nach Stiden ausgerichteten Anlage. In den frithen Morgen-
und spaten Abendstunden ist also die Auslastung der Ost-/
West-Anlage leicht hoher, in den Mittagsstunden dagegen
deutlich niedriger als bei der nach Stiden ausgerichteten
Anlage. Dasselbe gilt fiir die durchschnittliche Auslastung.
Gleichzeitig haben Ost-/West-Anlagen aber auch geringere
Investitionskosten, der Flachenbedarf ist niedriger, auller-
dem sind die Kosten fiir die Verkabelung, die Unterkonst-
ruktion und den Wechselrichter geringer (Photon 2012).
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Geordnete Jahresdauerlinien der Auslastung fur die betrachteten Photovoltaikanlagen

Abbildung 22
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Abbildung 22 zeigt die geordneten Jahresdauerlinien der
Auslastung nach Stiden und nach Ost/West ausgerichte-
ter Anlagen fiir die Standorte Miinchen und Rostock. Das
Ertragsniveau fiir den Standort Rostock liegt circa zehn
Prozent unterhalb des Niveaus fiir den Standort Miinchen.
Auch hier ist zu erkennen, dass die Dauerlinie der nach Ost/
West ausgerichteten Anlagen an beiden Standorten etwas
flacher verlduft als die der nach Stiden ausgerichteten An-
lagen.

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass eine nach Ost/West
ausgerichtete Anlage (verglichen mit der nach Stiden ausge-
richteten Anlage) eine deutlich niedrigere Auslastung, aber
im Tagesgang eine nur in sehr begrenztem Male abwei-
chende Einspeisecharakteristik aufweist.

5.3 Vermarktungserldse fur verschiedene
Anlagentypen

5.3.1 Windkraft

Fiir die verschiedenen Standorte und Anlagentypen kénnen
- in Kombination mit den in Abschnitt 4.4 dokumentierten
Strompreisszenarien - spezifische jahresdurchschnittliche
Vermarktungserlose berechnet werden. Diese beschreiben
den Erlos, den die betreffende Anlage bei einer Vermarktung
(beziehungsweise Vergltung) des erzeugten Stroms zum je-
weils geltenden Borsenpreis erzielt hétte. Die spezifischen
Erlose fir die beschriebenen Windkraftreferenzanlagen
sind in Tabelle 19 und Tabelle 20 aufgefiihrt. Sie unterschei-
den sich aufgrund der technischen Kenndaten der Anlagen

und der standortspezifischen Dargebotscharakteristika.

Auffallig ist zunéchst, dass &hnlich wie bei den in Abschnitt
4.4 dargestellten Ergebnissen ein erheblicher Unterschied

zwischen den beiden Erlosszenarien besteht, der die ande-
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Spezifische jahresdurchschnittliche Vermarktungserlose fir Windkraft-

Referenzanlagen im Unteren Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 19

Powerflex, Berechnungen des Oko-Instituts

Spezifische jahresdurchschnittliche Vermarktungserlose fir Windkraft-

Referenzanlagen im Oberen Erlésszenario, 2015 bis 2045

Tabelle 20

Powerflex, Berechnungen des Oko-Instituts

ren hier modellierten Effekte deutlich tiberlagert. Sowohl
im Unteren wie im Oberen Erlésszenario sind die Erlése der
Standardanlagen niedriger als diejenigen der optimierten
Anlagen. Im Jahr 2025 betragen die Unterschiede je nach
Standort bis zu zwei Euro je Megawattstunde im Unteren
und bis zu sieben Euro je Megawattstunde im Oberen Er-
losszenario. Insbesondere im Oberen Szenario nehmen die
Unterschiede zwischen den Erlésen der optimierten Anla-

gen und der Standardanlagen im Zeitverlauf zu.

Esist zu beobachten, dass die Erlose fiir das Einspeisepro-
fil der Offshore-Anlage und der Anlagen aus Siiddeutsch-
land hoher liegen als diejenige fiir das Einspeiseprofils der
Anlagen in Norddeutschland. An diesen Standorten liegen

leicht andere Windverhéltnisse vor als in Norddeutschland.
Dies fiihrt dazu, dass diese Anlagen manchmal in Stun-

den produzieren, in denen in Norddeutschland wenig Wind
weht und die modellierten Strompreise héher sind. Bei der
Offshore-Anlage ist aulRerdem zu berticksichtigen, dass
diese Anlage durch ihre hohere Auslastung 6fter in Stunden
produziert, in denen wenige andere Windkraftanlagen am
Netz sind.

Der Unterschied der Erlése der Standardanlage und der op-
timierten Anlage ist in Abbildung 23 beispielhaft fiir den
Standort Stade im Jahr 2015 im Unteren Erlésszenario dar-
gestellt. Gezeigt sind die geordneten Jahresdauerlinien der
Auslastung der beiden untersuchten Anlagentypen. Um die
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Vergleich der Jahresdauerlinien der Standardanlage und der optimieren Anlage fir den Standort Stade

bei gleicher Stromerzeugung beider Anlagen mit dem durchschnittlichen Strompreis Abbildung 23
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gleiche Stromproduktion (die Stromproduktion entspricht
der Flache unter den Kurven in Abbildung 23) wie die op-
timierte Anlage zu erreichen, muss die installierte Leistung
der Standardanlage um 75 Prozent hoher sein. Bei gleicher
Stromproduktion fallt bei der optimierten Anlage die Spitze
der Einspeiseleistung deutlich geringer aus.

Zusétzlich wird fir jeweils zehn Prozent der Stunden der
gemittelte Strompreis fiir das Untere Erlésszenario im Jahr
2015 dargestellt. Es ist zu erkennen, dass - aufgrund des
Merit-Order-Effekts — der Strompreis gerade in den Stun-
den mit hoher Auslastung niedrig ist. Die optimierte Anlage
produziert deutlich gleichmaRiger Strom und kann damit im
Vergleich zur Standardanlage 13 Prozent der Erzeugung aus

der Einspeisespitze in werthaltigere Stunden verschieben.

5.3.2 Photovoltaik

Nach der gleichen Methodik wie bei der Windkraft wur-
den die in Tabelle 21 und Tabelle 22 dargestellten spezifi-
schen jahresdurchschnittlichen Vermarktungserlose fiir die
beschriebenen Photovoltaikreferenzanlagen im Oberen und

Unteren Erlésszenario ermittelt.

Die Vermarktungserlése fiir verschiedene Standorte und
Ausrichtungen sind im jeweiligen Szenariojahr relativ 8hn-
lich. Weder zwischen den verschiedenen Anlagentypen ei-
nes Standorts noch zwischen den beiden Standorten zeigen
sich signifikante Unterschiede. Im Unteren Erlésszenario
liegen die spezifischen Erldse der verschiedenen Referenz-
anlagen im Jahr 2015 zunéchst bei circa 24 Euro pro Me-
gawattstunde, sie sinken dann auf circa 17 Euro pro Me-
gawattstunde (2025) beziehungsweise circa 18 bis 19 Euro
pro Megawattstunde (2035) und erreichen schlieflich ihre
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Spezifische jahresdurchschnittliche Vermarktungserlése fur Photovoltaikreferenzanlagen

im Unteren Erlésszenario, 2015 bis 2045

Minchen

Rostock

Tabelle 21

Munchen

Rostock

PowerFlex, Berechnungen des Oko-Instituts

Spezifische jahresdurchschnittliche Vermarktungserlése fur Photovoltaikreferenzanlagen

im Oberen Erlésszenario, 2015 bis 2045

Minchen

Rostock

Tabelle 22

Munchen

Rostock

PowerFlex, Berechnungen des Oko-Instituts

niedrigsten Werte von circa 15 bis 16 Euro pro Megawatt-
stunde im Jahr 2045. Die spezifischen Erlése der Anlagen
mit der Ost-/West-Ausrichtung liegen leicht unter denen
der Stidanlagen. Im Unteren Erldsszenario betrdgt diese Ab-
weichung in den Jahren 2035 und 2045 circa fiinf Prozent,
im Oberen Erlésszenario sind die relativen Unterschiede
zwischen Sid- und Ost-West-Anlagen in diesen Jahren ge-

ringer.

Im Oberen Erlésszenario steigen die spezifischen Erlése
kontinuierlich an: Sie betragen im Jahr 2015 circa 26 Euro
pro Megawattstunde, erhéhen sich dann deutlich auf circa
87bis 90 Euro pro Megawattstunde (2025), steigen wei-
ter auf circa 111 Euro pro Megawattstunde (2035) und circa
125 Euro pro Megawattstunde (2045).

Die spezifischen Erlose fiir beide Standorte sind in Abbil-

dung 24 grafisch dargestellt. Daraus, wie auch aus den Wer-

ten in den vorangegangenen Tabellen, wird deutlich, dass
die Spannbreite der Erlése zwischen den beiden Szenarien
auch hier grof ist. Innerhalb eines Szenarios sind die Un-
terschiede sowohl zwischen Standorten als auch zwischen

Ausrichtungen vergleichsweise gering.

Die im Vergleich zur Windkraft deutlich geringere Differenz
zwischen den Erldsen der verschiedenen Photovoltaikanla-
genkonfigurationen liegen darin begriindet, dass die relativ
kleinen zeitlichen Verschiebungen zwischen den Lastver-
laufen der hier betrachteten Anlagentypen nicht mit signi-

fikanten Unterschieden bei den Strompreisen korrelieren.

5.3.3 Zwischenfazit: Erzielbare Erldse bei veranderter
Auslegung

Im Rahmen einer Analyse zum Effekt einer optimierten

Anlagenkonfiguration auf die erzielbaren Erlése fiir die

jeweilige Stromerzeugung wurden fiir Windkraft und fiir
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Spezifische Vermarktungserlose fir Photovoltaikreferenzanlagen mit verschiedenen Ausrichtungen

in Minchen und Rostock im Oberen und im Unteren Erlésszenario, 2015 bis 2045
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Photovoltaik unterschiedliche Anlagentypen definiert. Die
vorldufigen Ergebnisse deuten darauf hin, dass fir Wind-
kraftanlagen mit erhchtem Rotordurchmesser bei gleicher
Generatorleistung héhere Erlose zu erzielen sind, da ein Teil
der Stromerzeugung in Stunden mit hoheren Strompreisen
verschoben wird. Sowohl im Unteren wie im Oberen Er-
l6sszenario konnen optimierte Anlagen Ertrége erzielen, die
etwa 10 bis 20 Prozent hoher sind als die Ertrége der Stan-
dardanlagen. Bei der Photovoltaik zeigt sich, dass die Orien-
tierung der Module in Ost-/West-Richtung im Vergleich mit
Stidanlagen an verschiedenen Standorten keinen signifi-

kanten Einfluss auf die erzielbaren Vermarktungserlose hat.

In der Gesamtschau ist festzuhalten, dass eine systemdien-
liche Anlagenauslegung vom Preissignal des Strommen-
genmarktes insbesondere im Unteren Erlésszenario nur
begrenzt angereizt wird. Dies liegt vor allem in dem Sach-
verhalt begriindet, dass sich die Strompreise im Unteren

Erlésszenario auf einem sehr niedrigen absoluten Niveau

Abbildung 24
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bewegen. Hintergrund ist, dass am Strommengenmarkt
noch viele Jahre Braunkohle- und Steinkohlekraftwerke mit
niedrigen Grenzkosten in vielen Stunden preissetzend sein
werden. Diese Kraftwerke sind insbesondere oft dann preis-
setzend, wenn die Einspeisung der Erneuerbaren Energien
hoch ist. Auf absehbare Zeit wird das Preissignal des Strom-
mengenmarktes nicht widerspiegeln, dass eine nicht sys-
temdienliche Anlagenauslegung der Erneuerbaren Energien
langfristig deutlich héheren Investitionsbedarf in Speicher
und Netze nach sich ziehen wird. Deshalb ist es sinnvoll, die
systemdienliche Anlagenauslegung iiber eine entsprechend

parametrisierte Kapazitdtspramienzahlung anzureizen.

5.4 Berechnung der anzulegenden
Kapazitaten

5.4.1 Vorbemerkungen
Als Bezugsgrolie fiir die Hohe der Kapazitdtspramie sollte

grundsatzlich die dem System zur Verfiigung gestellte Er-
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zeugungskapazitit verwendet werden. Im Fall einer Anlage
zur erneuerbaren Stromerzeugung ist allerdings die Frage zu
vertiefen, wie deren Erzeugungskapazitat zu bewerten ist.
Die Nennleistung einer Windkraftanlage ist beispielsweise
nicht unbedingt eine geeignete BezugsgrofRe, da eine Wind-
kraftanlage diese Leistung nicht zu jedem Zeitpunkt gesi-
chert zur Verfligung stellen kann. AuRerdem ist die Haufig-
keit, in denen die Nennleistung tatséchlich erreicht wird,

in hohem Malfe von der technischen Auslegung der Anlage
abhéngig. Durch eine sinnvolle Wahl der Bezugsgrofie bei
der Bemessung der Kapazitdtspramie kdnnen Anreize fiir

eine systemdienliche Anlagenauslegung geschaffen werden.

5.4.2 Biomasse

Anlagen zur Stromerzeugung aus Biomasse konnen mit ge-
ringem technischem Aufwand so ausgelegt werden, dass
sie flexibel, also strompreisabhéngig, eingesetzt werden
koénnen. Die technischen Grenzen, die fiir diesen flexiblen
Einsatz gelten (wie Mindestlasten und maximale Lastgradi-
enten) sind vergleichbar mit denen, die fiir konventionelle
thermische Stromerzeugungsanlagen derselben Groflen-
ordnung bekannt sind. Damit entspricht die dem System
zur Verfiigung stehende Leistung fiir Biomasseanlagen der
installierten Leistung, und die installierte Leistung ist somit
eine geeignete Bezugsgrofe fiir die Bemessung der Préami-

enzahlungen.

5.4.3 Windkraft

Die installierte Leistung (Nennleistung) einer Windkraftan-
lage ist, wie bereits angesprochen, keine geeignete Bezugs-
grofie fiir die Berechnung der Kapazitdtszahlungen, da ihr
Verhaltnis zur letztendlich generierten Stromleistung nicht
nur von der Standortwahl, sondern auch durch die Ausle-
gung der Anlage in hohem Mafe beeinflusst wird. Im Ext-
remfall wiirde eine Prémienzahlung bezogen auf die instal-
lierte Leistung dazu fiihren, dass Anlagen mit sehr gro3en
Generatorleistungen und sehr kleinen Rotordurchmessern
gebaut wiirden, deren Generatoren jedoch zu keinem Zeit-
punkt mit Nennleistung betrieben werden kénnten. Eine
Alternative ist, den tatséchlich realisierten Jahresgang der
Leistung einer Anlage bei der Bemessung der Kapazitats-
pramie zu berticksichtigen. Fiir die Umsetzung in der Reali-

tat wiirde das bedeuten, dass Anlagenbetreiber zunéchst in

Form von monatlichen Abschlagszahlungen eine geschétzte
Kapazitatspramie erhalten, die jéhrlich entsprechend der
realisierten Auslastung der Anlage angepasst wird.
Naheliegend ist, hierzu die im Verlauf eines Jahres durch-
schnittlich realisierte Leistung anzurechnen. In diesem Fall
fihrt jede zuséatzliche Kilowattstunde Stromproduktion zu
einem linearen Anstieg der durchschnittlichen Einspei-
seleistung und damit auch der Kapazitatszahlungen. Dies
bewirkt, wie schon das aktuelle EEG, eine gleichbleibende
Zahlung pro Kilowattstunde. Somit kann auf diese Weise
keine systemdienlichere Anlagenauslegung als im gelten-
den EEG angereizt werden. Vielmehr sollte eine Methode
verwendet werden, die solche Anlagen besserstellt, die eine
moglichst gleichmélige Einspeisecharakteristik aufwei-
sen. Dies kann zum einen erreicht werden, indem bei der
Berechnung der durchschnittlich realisierten Leistung die
Stunden mit extrem hoher und extrem niedriger Leistung
nicht berticksichtigt werden. Dies wiirde mit dem Mittel-
wert der Einspeisung fiir die Dezile von 10 Prozent bis 90
Prozent erreicht (Abbildung 25).

Eine andere Moglichkeit besteht darin, statt der durch-
schnittlichen Leistung den Median der geordneten Jahres-
dauerlinie der Einspeisung anzurechnen.* In Abbildung 26
sind die geordneten Jahresdauerlinien der Auslastung fiir
die zwei betrachteten Windkraftanlagen am Standort Stade
dargestellt. Es ist zu sehen, dass der Median der Auslastung
fir die optimierte Anlage deutlich hoher ist als fiir die Stan-

dardanlage.

45 Der Median wére in diesem Fall die Leistung, welche die
Jahresdauerlinie ,in zwei Halften aufteilt” In einem Jahr
mit 8.760 Stunden wére dies die Leistung, die in der Stunde
4.380 der geordneten Jahresdauerlinie eingespeist wurde.
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Geordnete Jahresdauerlinien der optimierten Windkraftanlage am Standort Magdeburg, 2012 Abbildung 25
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Geordnete Jahresdauerlinien der betrachteten Windkraftanlagen am Standort Stade, 2012 Abbildung 26

2,0

18 === Standardanlage
optimierte Anlage
1.6

1.4
mediane Einspeisung
12

1,0

Leistung (MW)

0,8
0,6
04

0,2 270 kW \

0,0

0% 10 % 20 % 30 % 40 % 50 % 60 % 70 % 80 % 90 % 100 %

Anteil der Jahresstunden

ForWind, Berechnungen des Oko-Instituts

134



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

Bei der konkreten Ausgestaltung des Modells ist zu kléren,
wie bei der Berechnung der anzulegenden Kapazitdt mit
Nichtverfiigbarkeiten (Stillstand, Wartung) zu verfahren ist.
Am einfachsten wére es, wenn keine Korrektur fiir Nicht-
verfliigbarkeiten durchgefiihrt wiirde. Auflerdem wiirde so
ein Anreiz geschaffen, Anlagen so auszulegen, dass sie eine
hohe Verfligharkeit erreichen, andererseits aber auch, sie so
zu warten, dass wenig Erzeugung verloren geht. Als Alter-
native dazu bestiinde die Moglichkeit, bei der Bildung der
Jahresdauerlinie alle Stunden, in denen die Anlage nicht
verfliigbar war, nicht zu berticksichtigen. Dies hétte aller-
dings umgekehrte und unerwiinschte Anreizeffekte, das
heift, es konnte dazu fiihren, dass die Anlage nicht optimal
ausgelegt und gewartet wird.*® Damit kann diese Option

nicht empfohlen werden.

5.4.4 Photovoltaik

Ahnlich wie im Falle der Windkraftanlagen dargestellt, ist
auch fir Photovoltaikanlagen die installierte Leistung keine
sinnvolle Bemessungsgrofe fiir die Hohe der Kapazititspra-
mie. Auch bei Photovoltaikanlagen ist das Verhéltnis zwi-

46 Aulerdem bestlinde gegebenenfalls der negative Anreiz, die
Anlage in Zeiten geringer Windenergieeinspeisung abzu-
schalten, um die durchschnittliche Auslastung zu erhéhen.

Bestimmung der Bezugskapazitat fur Photovoltaikanlagen

schen installierter Leistung und der Leistung, die dem Sys-
tem zur Verfigung steht, stark von der Anlagenauslegung
abhingig. Anders als im Fall der Windkraftanlagen ist aber
auch der Median der jahrlichen Einspeisung kein sinnvolles
MaR, da aufgrund des charakteristischen Tagesgangs einer
Photovoltaikanlage der Median ihrer Einspeisung unabhén-
gig von Standort und Auslegung nahe null und daher nicht
aussagekraftig ist. Um eine einheitliche Bemessungsgrofe
zu haben, wird vorgeschlagen, ebenfalls den Mittelwert der
Einspeisung zwischen dem 10-Prozent- und dem 90-Pro-
zent-Dezil zu verwenden. Dies ist beispielhaft in Abbildung
27 dargestellt.

Stunden, in denen negative Strompreise auftreten, werden
bei der Bildung der Jahresdauerlinie so behandelt, als ob sie
zwischen dem Null-Prozent- und dem Zehn-Prozent-Dezil
lagen. Auf diese Weise ist sichergestellt, dass die Photovol-
taikanlagen in diesen Stunden abgeregelt werden kénnen
oder negative Regelleistung anbieten kdnnen, ohne dass sie
einen Teil der Kapazitdtspramienzahlung verlieren. Im vor-
geschlagenen Modell besteht die Mdglichkeit, dass Photo-
voltaikanlagen bei hoher Einspeiseleistung (zwischen dem
Null-Prozent- und dem Zehn-Prozent-Dezil) in gewissem
Umfang Regelleistung anbieten kdnnen, ohne dass die Be-

zugsleistung sinkt und Pramienzahlungen verloren gehen.

Abbildung 27
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5.4.5 Exkurs: Beriicksichtigung des Eigenverbrauchs
bei der Photovoltaikstromerzeugung
Insbesondere im Bereich der Photovoltaik sind in zuneh-
mendem Male Anwendungskonstellationen zu bertick-
sichtigen, fiir die ein Teil der produzierten Photovolta-
ikstrommenge nicht mehr eingespeist, sondern fiir den
Eigenverbrauch genutzt wird und damit mit dem Strom-
bezug aus dem Netz (inklusive aller Entgelte, Steuern und
Abgaben und Umlagen) konkurriert. Die bisherige Eigenver-
brauchsregelung im EEG liefert keinerlei Anreiz dafir, den
Eigenverbrauchsanteil systemdienlich zu gestalten. Konsis-
tent zum Grundansatz im hier vorgestellten Reformmodell
wird fiir den in das Netz eingespeisten Produktionsanteil
einerseits der Wert der jeweiligen Strommenge am Energy-
only-Markt erldst. Dartiber hinaus erhalten die Einspeiser
jedoch auch eine Préamie auf die systemdienliche Kapazi-
tat der Erzeugungsanlage. Die Bezugsleistung ergibt sich im
Eigenverbrauchsfall jedoch nicht aus der Erzeugung, son-
dern aus der Einspeisung in das Stromnetz. Sofern also ein
Photovoltaikeigenerzeuger in weniger als zehn Prozent der
Stunden eines Jahres ins Netz einspeist, erhélt er keine Ka-

pazitdtspramie, andernfalls wird die Bezugsleistung fiir die

Pramienzahlung aus den dartiber hinaus realisierten Ein-

speiseleistungen ermittelt.

Zur Verdeutlichung des beschriebenen Mechanismus und
seiner Folgen fiir die Ermittlung der Bezugsleistung sind in
Abbildung 28 und Abbildung 29 zwei illustrative Félle fir
unterschiedlich strukturierte Eigenverbrauchsanteile dar-
gestellt.

- Die Abbildung 28 zeigt einen Fall, bei dem ein Eigenver-
braucher das eigene Verbrauchsprofil so optimiert, dass
ein konstanter Verbrauchsanteil an der Solarstromerzeu-
gung in Héhe von etwa 200 Kilowatt entsteht.*” Insge-
samt wird auf diese Weise ein Produktionsanteil von 50
Prozent der betrachteten Photovoltaikanlage eigenver-
braucht. Da der Eigenverbrauch als Grundlastabnahme
strukturiert wird, muss die Einspeisespitze der Photovol-
taikanlage ins Netz eingespeist werden und erhéht dort

den Flexibilitatsbedarf. Fiir die Bestimmung der Bezugs-

47 Die installierte Leistung der Photovoltaikanlage
betrdgt ein Megawatt.

Beispielhafte Wirkung einer nicht systemdienlichen Strukturierung des Eigenverbrauchs auf die
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Beispielhafte Wirkung eines systemdienlich strukturierten Eigenverbrauchs auf die

Jahresdauerlinie der Einspeisung und die sich daraus ergebende Bezugsleistung fir die Pramienzahlung Abbildung 29
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leistung der Photovoltaikanlage fiir diesen Fall wird nur
die dunkle Flache des Einspeiseprofils in Ansatz gebracht.
Dain diesem Fall nur die (nicht systemdienliche) Einspei-
sespitze ins Netz eingespeist wird, sinkt die Bezugsleis-
tung der betrachteten Photovoltaikanlage auf nur noch

22 Kilowatt. Die Bezugsleistung liegt damit um 71 Prozent
unter der fir eine identische, aber voll ins Netz einspei-
sende Photovoltaikanlage, fiir die sich eine Bezugsleis-
tung von 76 Kilowatt ergibt.

- Im Gegensatz dazu ist in Abbildung 29 dargestellt, wie
sich ein starker systemdienlich strukturierter Eigenver-
brauch auf die Berechnung der Bezugsleistung auswirkt.
Hier wird der Eigenverbrauch so strukturiert, dass vor
allem die Produktionsspitze der Photovoltaikanlage ge-
nutzt wird. Wird auch hier ein Eigenverbrauchsanteil von
50 Prozent unterstellt, ergibt sich eine deutlich weniger
reduzierte Bezugsleistung fiir die Pramienzahlung auf die
Netzeinspeisung der Photovoltaikanlage. Hier liegt die
Bezugsleistung bei 54 Kilowatt und damit nur um 29 Pro-
zent unter dem Vergleichswert fiir den Referenzfall der

Volleinspeisung (76 Kilowatt). Es entsteht damit ein star-

ker Anreiz zur Verschiebung des Eigenverbrauchs in das
Dezil der Stunden eines Kalenderjahres, in der die Photo-

voltaikanlage ihre héchste Produktion realisiert.

Die Anwendung der Dezil-Methode auf die Einspeiseleis-
tung von Anlagen mit hohen Eigenverbrauchsanteilen fithrt
damit zu einem signifikanten Anreiz, den Eigenverbrauch in
die Zeitraume der Erzeugungsspitzen der jeweiligen Anlage
zu verlagern beziehungsweise die Anlagen so auszulegen,
dass Nachfragespitzen mit Produktionsspitzen in Deckung
gebracht werden und so die Erzeugung zusétzlichen Fle-
xibilitdtsbedarfs durch die Einspeisung aus regenerativen
Stromerzeugungsanlagen mit starkem Eigenbedarfsanteil
vermieden beziehungsweise begrenzt und so die System-

dienlichkeit des Systems verbessert wird.

5.4.6 Zwischenfazit fiir fluktuierende

Erneuerbare Energien
Tabelle 23 vergleicht die unterschiedlichen Ansétze zur Be-
stimmung der anzulegenden Kapazitat, verglichen werden
jeweils Anlagen mit einer installierten Leistung von einem

Megawatt.
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Vergleich der Methoden zur Berechnung der anzulegenden Kapazitat fir Anlagen

mit einer installierten Leistung von einem Megawatt

Tabelle 23

ForWind, PVSOL, Berechnungen des Oko-Instituts

Neben der jahresdurchschnittlichen Auslastung ist in der
Ubersicht jeweils auch der Mittelwert der 10-Prozent-/90-
Prozent-Dezile angegeben. Es ist zu erkennen, dass die Un-
terschiede zwischen Standardanlage und optimierter An-
lage bei der Nutzung des Dezils deutlich ausgeprégter sind
als bei der jahresdurchschnittlichen Auslastung. Die relati-
ven Unterschiede zwischen den beiden Anlagentypen sind
bei der Medianmethode am grofRten.

Bei den Windkraftanlagen haben die optimierten Anlagen
einen grofReren Rotordurchmesser und erreichen damit eine
hohere Auslastung. Zuerst ist die Frage zu beantworten, wie
stark der Ansatz zur Bestimmung der anzulegenden Ka-
pazitit die systemdienliche Anlagenauslegung férdert. Es
wird deutlich, dass die Nutzung des Median-Ansatzes den
starksten Anreiz flir eine systemdienliche Anlagenausle-
gung liefert. Die optimierte Offshore-Anlage produziert 22
Prozent mehr Strom als die Standardanlage. Der Mittelwert
der 10-Prozent-/90-Prozent-Dezile liegt bei der optimier-
ten Anlage nur 28 Prozent hoher als bei der Standardanlage,
der Median jedoch 69 Prozent. Insbesondere fiir die Off-

shore-Windkraft wiirde dies einen deutlichen Anreiz dafiur

setzen, optimierte Anlagen zu bauen.

Die nach Ost/West ausgerichtete Photovoltaikanlage pro-
duziert bei gleicher Leistung 16 Prozent weniger Strom als
die Stidanlage. Berechnet man den Mittelwert der 10-Pro-
zent-/90-Prozent-Dezile, so ist die anzulegende Kapazitat
(Bezugsleistung) der Ost-/West-Anlage aber nur 14 Prozent
geringer als die der Stidanlage. In der Gesamtschau ist das
mogliche Steuerungssignal fiir die systemdienliche Anla-
genauslegung der Photovoltaik eher gering. Die Nutzung
der 10-Prozent-/90-Prozent-Dezile fihrt vielmehr zu ei-
ner deutlich unterschiedlichen Bewertung der betrachteten
Technologien untereinander. Dies wird in den zwei Spalten
ganz links in Tabelle 23 deutlich. Damit wird in den Zeilen
,10-%-/90-%-Dezile" jeweils verglichen, welcher Anteil der
Produktion einer Anlage auf die Produktionsspitze entfallt
und dabei bei der Berechnung des Mittelwerts der 10-Pro-
zent-/90-Prozent-Dezile nicht berticksichtigt wird. Bei
der Photovoltaik ist dies etwa ein Anteil von 40 Prozent der
Produktion, bei der Standard-Onshore-Anlage 19 Prozent

und bei der optimierten Onshore-Anlage nur 4 Prozent. Dies
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liegt daran, dass die Produktionsspitze der Photovoltaik
einfach am groften ist (Abbildung 27).

Im Ergebnis wird die Verwendung des Mittelwerts der

10-Prozent-/90-Prozent-Dezile empfohlen, weil es eine

gleichmallige Bewertung der betrachteten Technologien er-

moglicht. Die Verwendung des Medians wird aktuell nicht

empfohlen, weil er fiir die Photovoltaik nicht anwendbar ist.

Auferdem sinkt der Median bei héherer Nichtverfiigbar-

keit der Anlage Uiberproportional. Fiir die Einfithrungsphase

ist deshalb der Mittelwert der 10-Prozent-/90-Prozent-
Dezile besser geeignet. Gegebenenfalls konnte die Verwen-
dung des Medians bei einer Uberarbeitung des Reformmo-

dells zu einem spéteren Zeitpunkt mit einem hoheren Anteil
Erneuerbarer Energien (und einem groRReren Bedarf fiir eine

systemdienliche Anlagenauslegung) wieder gepriift werden.

Im Abschnitt 6.2 wird deshalb die Kapazitdtspramie in der
Hauptvariante mit dem Mittelwert der 10-Prozent-/90-
Prozent-Dezile berechnet. Fiir den Standort Stade sind die
Ergebnisse einer Sensitivitdtsberechnung unter Verwen-

dung des Medians dargestellt.
Die Berechnung der anzulegenden Kapazitét sollte schlief3-
lich keine kontraproduktiven Effekte fir den moglichst

systemdienlichen Anlagenbetrieb ermdglichen:

- Bei Strompreisen unterhalb der kurzfristigen Grenzkos-

ten sollte es moglich sein, dass Anlagen abgeregelt werden

konnen, ohne dass dadurch die Bezugsleistung sinkt und

Préamienzahlungen verloren gehen. Dieser Mechanismus

ist insbesondere bei negativen Strompreisen wichtig. Um

dies zu berticksichtigen, sollen alle Stunden, in denen ne-

gative Strompreise auftreten, bei der Bildung der Jahres-
dauerlinie so behandelt werden, als ob sie zwischen dem
Null-Prozent- und dem Zehn-Prozent-Dezil ligen. Auf
diese Weise ist sichergestellt, dass die Anlagen in diesen
Stunden abgeregelt werden kénnen.

- Grundsétzlich sollten Anlagen auch Regelleistung anbie-
ten konnen, ohne dass die Bezugsleistung sinkt und Pra-
mienzahlungen verloren gehen. Um dies zu ermdglichen,
sollen auch Stunden, in denen die Anlage in relevantem
Umfang Regelleistung angeboten hat, bei der Bildung der

Jahresdauerlinie so behandelt werden, als ob sie zwischen

dem Null-Prozent- und dem Zehn-Prozent-Dezil lagen.
Auf diese Weise ist sichergestellt, dass die Anlagen in
diesen Stunden Regelleistung anbieten kénnen, ohne dass
sich die Kapazitdtszahlung reduziert.

139



Agora Energiewende | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

140



IMPULSE | Erneuerbare-Energien-Gesetz 3.0

6 Parametrisierung des Reformmodells

6.1 EEG-Vergutungen und Marktpramien-
zahlungen im Jahr 2015

Im Rahmen des novellierten EEG wurde die gleitende
Marktpramie praktisch fir alle grofReren Erzeugungsan-
lagen eingeftihrt. Die Anlagenbetreiber vermarkten den
erzeugten Strom direkt an der Borse. Gemal Paragraf 32
EEG erhalten Anlagenbetreiber zusétzlich zu den erzielten
Vermarktungserldsen eine gleitende Marktprémie, deren
Hohe ex post monatlich so bestimmt wird, dass die Diffe-
renz zwischen anlagenspezifischem Vergitungssatz und
dem Referenzmarktwert des verkauften Stroms ausgegli-
chen wird. Der Referenzmarktwert représentiert dabei den
durchschnittlichen, von der gesamten Anlagenflotte erziel-

ten spezifischen Vermarktungserlds.

Ahnlich wie das in dieser Studie vorgeschlagene Reform-
system bewirkt das System der gleitenden Marktpramie
eine Marktintegration fiir Stromerzeugung aus Erneuer-
baren Energien und schafft Anreize fiir eine marktorien-
tierte Betriebsfithrung der Anlagen. Allerdings unterschei-
den sich Art und Ausmal der Anreize. Um einen Vergleich
beider Systeme zu vereinfachen, werden in den folgenden
Abschnitten die Prdmienzahlungen im Reformmodell so be-
stimmt, dass eine im Jahr 2015 in Betrieb genommene An-
lage dieselben Einkommensstrome generiert wie im System

der gleitenden Marktpramie gemalf} geltendem Recht.

Hierbei ist zu beachten, dass die Vergiitungszahlungen in
beiden Systemen tiber einen langen Zeitraum hinweg er-
folgen, und dass sie im aktuellen EEG iber diesen Zeitraum
hinweg nicht konstant sind. Fiir Windkraftanlagen fith-
ren Referenzertragsmodell (onshore) und Stauchungsmodell
(offshore) fiir einen bestimmten Zeitraum zu einer erhéhten

Anfangsvergiitung.

Fir Offshore-Anlagen ist die zeitliche Entwicklung der Ver-
glitungssatze in Abbildung 30 dargestellt. Zusatzlich zeigt
die Abbildung den Barwert der Vergiitungszahlungen bei
einem kalkulatorischen Zinssatz von 6,5 Prozent sowie den

Aquivalenzwert der Vergiitungssitze, der einer Annuitét der

jahrlichen Zahlungen entspricht.

Abbildung 31 zeigt die nominalen Vergiitungssatze und
Aquivalenzwerte dieser Vergiitungssitze fiir jeweils eine
exemplarische Anlage aus den Technologiegruppen Pho-
tovoltaik, Onshore- sowie Offshore-Windkraft. Es wird
deutlich, dass der Aquivalenzwert von Offshore-Windkraft
mit 14 Cent pro Kilowattstunde deutlich niedriger ist als der
Startwert der Vergiitung in Hohe von 19 Cent pro Kilowatt-
stunde. Bedingt durch die Abschattungsverluste (Abschnitt
5.2.1) erreicht die optimierte Onshore-Windkraftanlage am
Standort Stade einen Referenzertrag von 95 Prozent und er-
hélt damit die hohere Anfangsvergiitung tiber 14 Jahre.

Abbildung 32 zeigt die Einkommensstrome, die exempla-
rische Anlagen aus den verschiedenen Technologiegrup-
pen, die im Jahr 2015 gebaut werden, geméaR novelliertem
EEG erhalten wiirden. Da bei der Photovoltaik die héchs-
ten Degressionen zu beobachten sind, wurde auerdem
der Vergltungssatz fiir das Jahr 2018 bestimmt. Die Héhe
der Vermarktungserlose wurde mithilfe der in Abschnitt
5.3 bestimmten spezifischen Vermarktungserldse fiir die
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien auf Grundlage
des Unteren Erlésszenarios berechnet. Uber die Hohe der
Marktpramienzahlungen wird die Differenz zwischen Ver-
marktungserldsen und dem Aquivalenzwert des technolo-

giespezifischen Vergiitungssatzes ausgeglichen.
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Berechnung der Aquivalenzwerte fiir Vergiitungszahlungen (Offshore-Windenergie)

Abbildung 30

nominal Offshore-Windenergie
Barwert Offshore-Windenergie
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Aquivalenzwerte fir Vergltungszahlungen fiir verschiedene Technologiegruppen

Abbildung 31
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Vermarktungserlése und Marktpramien gemaR novelliertem EEG im Jahr 2015 Abbildung 32
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Offshore-wWindenergie Wind Onshore (Stade) PV <10 MW PV <10 MW (2018)

EEG 2074, Tabelle 24, Berechnungen des Oko-Instituts

Weitere Annahmen fiir die Ermittlung der in Abbildung 32 Im Folgenden werden exemplarisch fiir die Technolo-

dargestellten Vergiitungssatze sind in Tabelle 24 dokumen- giegruppen Onshore-Windkraft und Photovoltaik die

tiert. Pramienzahlungen im vorgeschlagenen Reformmodell so
gestaltet, dass eine optimierte Anlage (wie in Abschnitt 5.2
definiert) denselben spezifischen Einkommensstrom erhélt
wie in der Direktvermarktung gemafl EEG 2014.
Annahmen zu den in VergUtungssatzen Tabelle 24

Stauchungsmodell: 8 Jahre erhéhte Anfangsvergitung von 19,4 ct/kWh, 2 Jahre 15,4 ct/kWh,
danach Grundvergitung von 3,9 ct/kWh

30 m Wassertiefe, 26 Seemeilen Kistenentfernung (entspricht Alpha Ventus)

Anfangsvergitung 8,9 ct/kWh

Standort Stade: 95 % des Referenzertrags (14 Jahre erhéhte Anfangsvergitung)

Einhaltung des Zubaukorridors wurde unterstellt (0,5 % Absenkung pro Monat)

kein Eigenverbrauch

EEG 2014, BMU (2011b), Annahmen und Berechnungen des Oko-Instituts
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6.2 Beispielhafte Bestimmung der
Kapazitatspramie

6.2.1 Biomasse

Wie bereits in Abschnitt 5.4.2 diskutiert, ist aufgrund der
dargebotsunabhéngigen Steuerbarkeit der Anlagen im Fall
der Biomasse die installierte Leistung eine sinnvolle Bemes-
sungsgrundlage fiir die Hohe der Kapazitdtspramienzah-
lungen. Eine Berticksichtigung der tatsichlichen Einspeise-
charakteristik ist nicht erforderlich. Im EEG 2014 ist bereits
eine interessante Hybridlosung zwischen Marktprami-
enzahlung fir produzierte Kilowattstunden und Kapazi-
tatsprédmie gefunden worden. So erfolgt eine Marktprémi-
enzahlung nur in maximal 50 Prozent der Stunden eines
Jahres. Gleichzeitig wird eine Flexibilitdtspramie gezahlt,
die der Wirkung einer Kapazitdtspréamie entspricht. Im hier
vorgeschlagenen Reformmodell soll die Marktprdmien-
zahlung fiir Kilowattstunden auf null reduziert werden und
dafiir die Kapazitdtszahlung gestiarkt werden. Damit kann
der Férdermechanismus fiir Biomasseanlagen deutlich ver-
einfacht werden. Das gegenwaértig existierende System mit
einer Differenzierung nach Anlagengrofie und Einsatzstof-
fen (zum Beispiel Giille, Bioabfélle und Biogas) sollte entfal -
len. Der Einsatz von Biomasse im KWK-Bereich wird nicht
separat gefordert oder vorgeschrieben, sondern soll durch
die zusatzlichen Einnahmen am Warmemarkt angereizt
werden. Aullerdem wird der Betrieb der Anlagen an den
Erfordernissen des Strommarktes ausgerichtet. Die Kapazi-
tétszahlung bleibt davon unbeeinflusst, ob der Betreiber die
Anlage am Energy-only-Markt oder am Regelenergiemarkt

einsetzt.

Zentraler Parameter fiir die Bestimmung der Kapazitéts-
préamie fir die Biomasse sind die Kapitalkosten der Anlage.
Ausgangspunkt des hier entwickelten Vorschlags ist, dass
die Kapitalkosten zu einem grofieren Teil Giber die Kapazi-
tatspradmie gedeckt werden sollen. Betriebskosten (inklusive
der Brennstoffkosten) sowie Rendite sind am Strommen-

gen- sowie am Warmemarkt zu erwirtschaften.

Nach Prognos (2013b) werden die Investitionen fiir Dampf-
kraftwerke mit einer Leistung von 5 bis 20 Megawatt  mit

fester Biomasse als Brennstoff mit 2.500 Euro,,, pro Kilo-

watt angegeben. Fir Biogasanlagen mit einer Leistung von

1 Megawatt werden spezifische Investitionen von 3.500
Euro, , pro Kilowatt im Jahr 2015 angegeben. Bei Biogasan-
lagen ist zu beriicksichtigen, dass ein Grofteil der Investiti-
onen auf den Fermenter entféllt. Setzt man fiir ein einfaches
Blockheizkraftwerk ohne Warmeauskopplung 500 Euro pro
Kilowatt an (ASUE 2011), entfallen 3.000 Euro,, , pro Kilo-
watt Investitionen auf den Fermenter. Wenn die Kapazitits-
pramie die Kosten fiir die Stromerzeugungsanlagen decken
soll, wird damit eine jahrliche Kapazitdtspramie von etwa
45 Euro pro Kilowatt*® fiir ein Blockheizkraftwerk benétigt.
Wenn sie die Kosten fiir das deutlich teurere Dampfkraft-
werk decken soll, muss die jahrliche Kapazitdtspramie auf
knapp 230 Euro pro Kilowatt* steigen.

Esist zu kldren, wie mit den unterschiedlichen Kosten-
strukturen bei Biogas und den Festbrennstoffen umgegan-
gen wird. Wenn die Kapazitdtspramie auf dem hoheren Ni-
veau der Festbrennstoffe festgelegt wird, besteht ein starker
Anreiz, Blockheizkraftwerke zu errichten, diese aber nur
mit einem sehr kleinen Fermenter auszustatten. Im Extrem-
fall wiirden dann nur Blockheizkraftwerke gebaut, die eine
Kapazitatspramie erhalten, die viermal hoher wére als ihre
Kapitalkosten. Deshalb sollte fiir Biogas die jghrliche Kapa-
zitdtspramie auf einem Niveau von etwa 45 Euro pro Kilo-
watt festgelegt werden. Zusétzliche Investitionen fiir den
Fermenter miissen dann Gber besonders giinstige Brenn-
stoffkosten (zum Beispiel durch Abfallstoffe) oder durch
zusédtzliche Einnahmen am Warmemarkt ausgeglichen wer-
den. Aulerdem ist das erklérte Ziel zu berticksichtigen, den
Fermenter moglichst klein auszulegen, da die Blockheiz-
kraftwerke moglichst in der Spitzenlast betrieben werden
sollen. Fiir feste Biomasse sollte die jahrliche Kapazitétspré-

mie auf etwa ca. 230 Euro pro Kilowatt festgelegt werden.

48 Annahmen fir die Berechnung der Kapitalkosten:
Investitionskosten 500 €/kW, Abschreibungsdauer
20 Jahre, kalkulatorischer Zinssatz 6,5 %

49 Annahmen fir die Berechnung der Kapitalkosten:
Investitionskosten 2.500 €/kW, Abschreibungsdauer
20 Jahre, kalkulatorischer Zinssatz 6,5 %
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Ein solches differenziertes Modell reflektiert die Notwen-
digkeit von Ubergangslosungen beziehungsweise die An-
schlussfiahigkeit zum derzeitigen Flankierungsmodell. In der
langerfristigen Perspektive sollte eine einheitliche, nicht
mehr differenzierte Pramienzahlung fiir Stromerzeugungs-
anlagen auf Basis von Biogas und fester Biomasse entwi-

ckelt werden.

6.2.2 Windkraft

Das Vorgehen zur Berechnung der kapazitdtsbezogenen
Zahlungen fiir Onshore-Windkraftanlagen wird in Abbil-
dung 33 am Beispiel der Anlage in Stade gezeigt (dargestellt
ist die Jahresdauerlinie fiir den optimierten Anlagentyp).

Auf der Basis des novellierten EEG wiirde eine entspre-
chende Anlage eine strommengenbezogene Marktprami-
enzahlung von 6,2 Cent pro Kilowattstunde erhalten (vgl.
Abbildung 32). Bei einer Auslastung von 3.750 Volllast-
stunden pro Jahr resultiert dies in Marktpramienzahlun-
gen in Hohe von 230.000 Euro pro Jahr. Die tatséchlich
realisierte Leistung, gemittelt Gber alle Stunden des Jahres,

liegt mit 430 Kilowatt deutlich unter der Nennleistung von

1 Megawatt. Werden bei der Bestimmung der mittleren re-
alisierten Leistung nur die Stunden zwischen dem 10-Pro-
zent- und dem 90-Prozent-Dezil beriicksichtigt (also die in
der Abbildung blau hinterlegte Flache), fithrt dies zu ei-

ner anzulegenden Leistung (Bezugsleistung) von 410 Kilo-
watt. Um eine Kapazitdtspramienzahlung in derselben Hohe
der Marktpramienzahlung zu erhalten, ist also eine jahrli-
che Kapazitatspramie in Hohe von 230 Euro pro Kilowatt
Nennleistung erforderlich; beziehungsweise in Héhe von
565 Euro pro Kilowatt Bezugsleistung gemaf} der oben be-
schriebenen Dezilmethode. An Standorten mit unginstige-
ren Bedingungen ist eine héhere Kapazititspramienzahlung
erforderlich (z.B. knapp 680 Euro je Kilowatt Bezugsleistung
am Standort Magdeburg). .

In Abbildung 34 sind die Einkommensstrome fiir die Stan-
dard- und die optimierte Anlage in beiden Modellen ge-
geniibergestellt. Im Marktpramienmodell ist die Hohe der
Marktpramie fiir beide Anlagen identisch (da beide Anla-
gen denselben dquivalenten Vergilitungssatz erhalten). Die
Einkommensstrome der beiden Anlagen unterscheiden sich

nur in Bezug auf die unterschiedlichen Vermarktungser-

Bestimmung der Kapazitatspramie fur Onshore-Windkraft (Standort Stade, optimierte Anlage)

Abbildung 33

auf Grundlage der 10-Prozent-/90-Prozent-Dezile
12
10 L .
Produktion in den 10 %-90 %- Dezilen
=== Dauerlinie optimierte Anlage
0,8 = Mittelwert alle Stunden
% = Mittelwert der 10 %-90 %- Dezile
=
S 0,6
7
9 Mittelwert alle Stunden: 430 kW
[}
o 0,4
I Mittelwert der 10 %-90 %- Dezile: 410 kW
c
Pramienzahlung: Kapazitatspramie:
0.2 3,500 h x 6,2 ct/kwh 370 kW Bezugsleistung
=230.000 € (10 %-90 % - Dezile)
=230 €/kW installiert =565 €/kW (10 %-90 %-Dezile)
0,0
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100 %

Anteil der Jahresstunden

ForWind, Berechnungen des Oko-Instituts
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Vergleich der Einkommensstrome fur verschiedene Windkraftanlagen gemal EEG 2014 und Reformmodell ~ Abbildung 34
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l6se. Aufgrund des gleichmaRigeren Einspeiseprofils sind
die spezifischen Vermarktungserlose der optimierten An-
lage hoher als die der Standardanlage (dieser Effekt wurde
bereits in Abschnitt 5.3.1 diskutiert). Dieser Effekt betragt
jedoch - trotz der deutlich unterschiedlichen Einspeise-
charakteristika der Anlagen — im hier zugrunde liegenden
Unteren Erldsszenario nur etwa 10 bis 20 Prozent. Hinter-
grund ist, dass die Anlagen in dem hier analysierten nied-
rigen Strompreisszenario ihre Erlése nur zu 25 Prozent

aus dem Strommengenmarkt, aber zu 75 Prozent aus den
Marktpramienzahlungen erhalten. Da sich die Marktprami-
enzahlungen immer auf Kilowattstunden beziehen, reizt die
Marktpramienzahlung eine systemdienliche Anlagenausle-
gung nicht an. Im Gegensatz hierzu fallt die Hohe der Kapa-
zitatspramie im Reformmodell (bezogen auf die produzierte
Strommenge) fiir beide Anlagen deutlich unterschiedlich
aus: Die kapazitdtsbezogenen Zahlungen fiir die optimierte
Anlage sind circa ein Cent pro Kilowattstunde (etwa 20 Pro-
zent) hoher als fiir die Standardanlage. Damit bildet die ka-
pazititsbezogene Zahlung auch ab, dass der in der optimier-
ten Anlage erzeugte Strom eine um 10 bis 20 Prozent hohere

0

Standard

optimiert

Reformmodell

Wertigkeit besitzt. Dies macht deutlich, dass die Lenkungs-
wirkung der Férderung in Bezug auf die Anlagenauslegung
im Reformmodell deutlich gréRer ist als im gegenwartig

praktizierten Marktpramienmodell.

Abbildung 35 zeigt die geordneten Jahresdauerlinien der
Standard- und der optimierten Anlage. Anders als bei den
in Abschnitt 5.2.1 definierten Referenzanlagen wurde fiir
beide Anlagen eine Rotorhdhe von 140 Metern unterstellt.
Die optimierte Anlage hat eine Leistung von 2,4 Megawatt.
Es wurde angenommen, dass beide Anlagen den gleichen
Rotordurchmesser haben. Die Standardanlage hat dann eine
installierte Leistung von 4,1 Megawatt. Es wird deutlich,
dass die Einspeiseleistung der beiden Anlagen iiber einen
grolRen Bereich der Jahresdauerlinie fast identisch ist. Dies
ist insbesondere bei niedrigen Windgeschwindigkeiten der
Fall. Die Bezugsleistung (der Mittelwert der Einspeisung der
10-Prozent-/90-Prozent-Dezile) betrédgt fiir die optimierte
Anlage ein Megawatt. Die Bezugsleistung der Standardan-
lage liegt mit 1,1 Megawatt nur 12 Prozent dartiber, die ent-
sprechende Stromerzeugung liegt aber um 24 Prozent tiber
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der der optimierten Anlage, sodass die Kapazititszahlung
bezogen auf die Stromerzeugung signifikant niedriger aus-
fallt.se

Die Ausgestaltung der Kapazitdtspramie fithrt dazu, dass
beide Anlagen (bei gleichem Rotordurchmesser) fast die
gleiche Kapazitatspramie erhalten. Die Standardanlage
produziert zwar mehr Strom in der Einspeisespitze, diese
zusétzliche Produktion fiihrt aber nur zum Teil zu einer zu-
satzlichen Kapazitdtszahlung. Dieser Mechanismus fihrt zu
einer Reihe von Vorteilen:

- Die systemdienliche Anlagenauslegung wird zweifels-
ohne beziehungsweise deutlich angereizt.

- Investoren bleibt es freigestellt, welchen Anlagentyp sie
bauen. Wenn Investoren die Standardanlage errichten,
fihrt dies zu einer zusétzlichen Produktionsspitze. Die

zusétzlichen Kosten fiir den groRReren Generator sollen sie

50 Wiirde der Median zur Bestimmung der Bezugsleistung ver-
wendet, hétten beide Anlagen die gleiche Bezugsleistung.

im Reformmodell in erster Linie {iber zusétzliche Erlse
aus dem Energy-only-Markt erzielen.

- Der Flachenbedarf einer Windkraftanlage wird in ers-
ter Linie durch den Rotordurchmesser bestimmt (zum
Beispiel durch Abstandsregelungen). Im hier betrachte-
ten Beispiel haben beide Anlagen den gleichen Flachen-
bedarf. Da die Standardanlage auf der gleichen Fléche 24
Prozent mehr Strom produziert, kann sie im Rahmen des
bisherigen EEG auch mehr Pacht zahlen. Das Reformmo-
dell verringert die zu zahlenden Pachten insbesondere fiir
die optimierten Anlagen. Im hier présentierten Beispiel
ist die Kapazitatszahlung, die die Standardanlage erhalt,
nur 12 Prozent hoher als die der optimierten Anlage. Im
Vergleich verringert sich also die Zahlungsfdhigkeit der
Standardanlage fir die Flache.

In Abschnitt 5.4 wurde neben der hier verwendeten De-
zilmethode auch die Medianmethode zur Berechnung der
Bezugskapazitdten diskutiert. In Abbildung 36 ist darge-
stellt, wie sich die Prdmienzahlungen fiir Windkraftanlagen

entsprechend der gewéhlten Berechnungsmethode unter-

Vergleich der Kapazitdtspramie bei konstantem Rotordurchmesser (117 Meter),

Standort Stade, 140 Meter Nabenhdhe
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Abbildung 35
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Standard: Bezugsleistung 1,1 MW
optimiert: Bezugsleistung 1,0 MW

50 % 60 % 70 % 80 % 90 % 100 %

Anteil der Jahresstunden

ForWind, Berechnungen des Oko-Instituts
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Kapazitatspramien fir Windkraftanlagen: Vergleich von Median- und Dezilmethode

zur Berechnung der Bezugsleistung
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scheiden. Wieder wurde die Prémienzahlung so bemessen,
dass die Anlagen tber ihre gesamte Lebensdauer hinweg
die gleichen Einkommensstrome erhalten wie im Markt-
pramienmodell geméal aktuellem EEG. Bei Verwendung der
Medianmethode weichen die Prdmienzahlungen fiir eine
Standardanlage und eine optimierte Anlage deutlich starker
voneinander ab als bei Verwendung der Dezilmethode. Es
wird deutlich, dass der Median die systemdienliche Anla-
genauslegung deutlich stirker anreizt als der Mittelwert des
10-Prozent-/90-Prozent-Dezils. Die optimierten Anlagen
benétigen sowohl fiir Onshore- als auch Offshore-Wind-
kraftwerke eine deutlich niedrigere Kapazitatspramie als
die Standardanlagen. Dies wird insbesondere bei der Off-
shore-Anlage deutlich.

Die Standortdifferenzierung wird im aktuellen EEG mit dem
sogenannten Referenzertragsmodell umgesetzt. Das Refe-
renzertragsmodell reflektiert jedoch nicht nur die Standort-
qualitét, sondern auch die Anlagenauslegung. Dies bedeutet
einerseits, dass Anlagen an Standorten mit héherer Wind-

geschwindigkeit im Durchschnitt eine niedrigere Vergii-

Abbildung 36

. Standard
B optimiert

10 %-90 %- Dezil
Wind Stade

Median

tung erhalten als Anlagen an Standorten mit niedrigeren
Windgeschwindigkeiten. Das Referenzertragsmodell fihrt
aber andererseits auch dazu, dass Anlagen mit héherer Aus-
lastung ebenfalls eine niedrigere Vergiitung erhalten. Dies
kompensiert tendenziell den bei gleichmaRigerer Produk-
tion héheren Wert des produzierten Stroms. Das Referen-
zertragsmodell in seiner aktuellen Ausgestaltung spiegelt
insofern den Kostenerstattungsansatz des EEG (zunéchst
wird die Standort- und die Auslegungsentscheidung getrof-
fen und danach wird tiber die Indexierung des Referenzer-
tragsmodells fiir eine auskdmmliche Finanzierung gesorgt)
und lduft einem Preissteuerungsansatz (Preise sollen Stand-
ort- und Auslegungsentscheidungen in Richtung einer

moglichst werthaltigen Stromerzeugung anreizen) zuwider.

Das Referenzertragsmodell ist ein komplexes Regelwerk,
mit dem neben den genannten kontraproduktiven Anreizen
jedoch auch eine Reihe technischer Fragen relativ pragma-
tisch gelost worden ist, die bei der Umsetzung von Rege-

lungsalternativen (Standortatlas etc.) anderweitig gelost
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Weiterentwicklung des Referenzertragsmodells fur Onshore-Windkraft Tabelle 25
Kapazitatspramie von
Umrechnung aktuelle 677 €/KW Nicht ausgezahlte
Aktuelle .. Bezug o .
Marktorsmie Marktpramie bezogen auf die Kapazitatspramie
P in Kapazitatspramie spezifische >47€/m?
Rotorkreisflache
ct/kwh €/kWoei0 €/m? €/m? €/m?

Wind Stade 6,2 565 52 62 15
Wind Magdeburg 6,9 677 47 47 0
wind Eifel 51 452 49 74 27
Wind Bayern 6,9 688 45 44 0

Berechnungen des Oko-Instituts

werden misste. Ob und wie dies gelingen kann, bleibt wei-

teren Analysen vorbehalten.

Vor dem Hintergrund der Tatsache, dass es auch im Rah-
men des hier analysierten Kapazitdtspramienmodells wie
auch nach dem Ubergang zu Ausschreibungsverfahren (vgl.
Abschnitt 3.3.2) sinnvoll ist, eine Standortdifferenzierung
vorzunehmen, bildet die Weiterentwicklung des Referen-
zertragsmodells mit dem Ziel, die mit Blick auf die System-
dienlichkeit kontraproduktiven Mechanismen abzubauen,
eine erste Option. Vorschlége hierzu sind unterbreitet wor-
den (DWG 2014) und bediirfen einer weiteren Analyse, auch
zur Anwendbarkeit im Kontext des hier betrachteten Mo-
dells. Es konnten aber durchaus auch einfache Alternativen
zum Referenzertragsmodell entwickelt werden, bei denen
die Zahlung der Kapazitdtspramie mit Bezug auf die instal-

lierte Rotorkreisflache begrenzt wird.

Tabelle 25 verdeutlicht in der zweiten und dritten Spalte von
links, welche Kapazitatspramie sich ergibt, wenn die aktu-
elle Marktpramienzahlung fiir optimierte Anlagen in eine
Kapazitdtspramie umgerechnet wird. Ausgangspunkt fiir
die Festlegung der Kapazitatspramie waren die optimierten
Anlagen am Standort Magdeburg (20 Jahre Anfangsvergii-
tung, etwa 75 Prozent Referenzertrag). Hier betréagt die Ka-
pazitatspramie etwa 688 Euro pro Kilowatt Bezugsleistung.
Bezogen auf die spezifische Rotorkreisflache (4,5 m*/kW fiir
die optimierte Anlage) betrégt die Kapazitdtspramie dann
46 €/m*.

Begrenzt man die Kapazititspramie auf 46 €/m? Rotorkreis-
flache, so wiirde automatisch eine Standortdifferenzierung
umgesetzt.5! Anlagen an guten Standorten erhielten damit
bezogen auf die installierte Rotorkreisflache die gleiche Ka-
pazitdtspramie wie Anlagen an einem Standort mit 75 Pro-
zent des Referenzertrags. Gleichzeitig bliebe ein Anreiz er-
halten, bessere Standorte vorrangig zu erschlief3en, weil an
diesen Standorten die Ertrage aus dem Energy-only-Markt
hoher sind. In Tabelle 25 ist auch der Vergleich der Kapa-
zitdtspramien gezeigt, die ausgezahlt wiirden, wenn opti-
mierte Anlagen den gleichen Zahlungsstrom erhielten wie
mit der bisherigen Marktpramie (dritte Spalte von links).

Es wird deutlich, dass eine Beschrankung der Kapazitats-
pramien auf 46 €/m?® Rotorkreisfldche zu sehr dhnlichen
Ergebnissen fithrte wie das bisherige Referenzertragsmo-
dell (umgerechnet ergeben sich fiir das bisherige Referen-
zertragsmodell Kapazitdtspramien von 45 €/m? bis 51 €/m?).
Fiir die hier untersuchten besseren Standorte in Stade und
in der Eifel fihrt die Kapazitatspramie von 677 Euro pro Ki-
lowatt Bezugsleistung zu einer Kirzung von 25 Prozent bis
35 Prozent, wenn die Auszahlung der Kapazitdtspramien auf
46 €/m”® Rotorkreisflache begrenzt wird.

In jedem Fallist es sinnvoll und notwendig, die gesamte

Breite der Standort-Indexierungsverfahren einer sorgfalti-

51 Inwieweit eine Hohendifferenzierung dieser Begrenzung
notwendig ist, bleibt weiteren Untersuchungen vorbehalten. An
guten Windstandorten konnte sich ohne Héhendifferenzierung
eventuell ein nicht systemdienlicher Anreiz ergeben,

Anlagen mit niedrigen Nabenhohen zu errichten.
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Vergleich der Einkommensstréme fir verschiedene Photovoltaikanlagen gemal EEG 2014

und Reformmadell (Standort MUnchen im Jahr 2015) Abbildung 37
10
9
8
7
6
= Vermarktungserlose
2 -
= 5 . Marktpramie
S 4 . Kapazitatspramie

w

n

| I
0
Sud

novelliertes EEG

Ost/West

PVSOL, Berechnungen des Oko-Instituts

gen Analyse beziehungsweise Weiterentwicklung zu unter-
ziehen, da diese auch in der ldngeren Frist und im Kontext
sehr unterschiedlicher Pramienmodelle beziehungsweise

-festsetzungsverfahren eine wichtige Rolle spielen werden.

6.2.3 Photovoltaik

Die Berechnung der Pramienzahlungen fiir Photovoltaik er-
folgt analog zu dem in Abschnitt 6.2.2 fiir Windkraft darge-
stellten Verfahren.

Abbildung 37 zeigt die Einkommensstréme fir die nach
Stden beziehungsweise zu jeweils 50 Prozent nach Osten
und Westen ausgerichtete Anlage am Standort Minchen.
Auch hier wurde die Kapazitatspramie so berechnet, dass
die kapazitdtsbezogenen Zahlungen fiir die optimierte An-

lage (Ost-/West-Ausrichtung) den Marktpramienzahlungen

derselben Anlage wie im EEG 2014 vorgesehen entsprechen.

Anders als bei den zuvor diskutierten Windkraftanlagen
ist im Fall der Photovoltaik kein wesentlicher Unterschied

zwischen den Einkommensstrukturen mit der Marktpra-

Sud Ost/West

Reformmodell

mienzahlung und dem Reformmodell zu erkennen. In beiden
Fallen ist das strommengenbezogene Einkommen fiir beide
Anlagentypen nahezu identisch. Dies spiegelt die Tatsache
wider, dass die Einspeiseprofile beider Anlagentypen (wie
in Abschnitt 5.2.2 diskutiert) sehr dhnlich sind. Aus der Per-
spektive der Systemdienlichkeit sind die Ost-/West-Aus-
richtung und die Stid-Ausrichtung gleich gut geeignet und
werden gleichmalig geférdert. Im Gegensatz zur Windener-
gie ist damit bei der Photovoltaik im Reformmodell keine
Differenzierung der Kapazitatspramie nach Gréfie oder
Standort vorgesehen. Ebenso wenig soll bei der Héhe der
Forderung zwischen Gebéudeanlagen und Freifldchenanla-
gen unterschieden werden. Grundsatzlich sind alle Freifla-
chenanlagen férderféhig. Eine Beschréankung des Baus auf
Konversionsflachen ist nicht sinnvoll, weil dies zu unnétig

hohen Kosten fiir die Flachenbereitstellung fithren wiirde.

6.2.4 Vergleich der Prémienzahlungen fiir verschie-
dene Technologiegruppen
Abbildung 38 vergleicht die Hohe der jahrlichen Kapazitéts-

pramie fiir die verschiedenen Technologien.
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Vergleich der Hohe der Kapazitatspramie im Jahr 2015 (fir die jeweiligen Bezugsleistungen)
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Onshore-Windkraft ben&tigt mit 565 bis fast 680 Euro

pro Kilowatt Bezugsleistung die niedrigste Kapazitétspréa-
mie.52 Fir die Photovoltaik ist mit etwa 935 Euro pro Kilo-
watt Bezugsleistung eine deutlich héhere Kapazitétspré-
mie notwendig. Offshore-Windkraft benétigt eine jahrliche
Kapazitatszahlung von knapp 950 Euro pro Kilowatt Be-
zugsleistung. Diese Werte sind basierend auf den in Abbil-
dung 32 dargestellten EEG-Vergiitungen berechnet worden,
die im Jahr 2015 gelten werden. Obwohl der Vergiitungssatz
fiir die Photovoltaik im Jahr 2015 deutlich unter dem Niveau
der Offshore-Windkraft liegt, sind ihre Kapazitdtsprdmien
vergleichbar. Dies liegt vor allem darin begriindet, dass bei
der Photovoltaik ein deutlich gréfierer Anteil der Erzeugung
im Dezil mit der hochsten Einspeiseleistung liegt, das bei
der Berechnung der Kapazitdtsprédmie ausgenommen wird
(vgl. Abschnitt 5.4.4 und Abbildung 27, S. 169). Hintergrund
ist die deutlich systemdienlichere Einspeisecharakteristik
von Offshore-Windkraft gegentiber der Photovoltaik. Be-

52 Dargestellt ist hier die Spannbreite der fir die Standorte
Stade und Magdeburg errechneten Kapazitdtspréamie.

PV <10 MW

Abbildung 38

B sonderzahlung
. Standortdifferenzierung
. Grundvergutung

Biomasse Biogas

zogen auf die gesamte Einspeisung wird bei der Offshore-
Windkraft ein deutlich héherer Anteil der Gesamterzeugung
in den 10-Prozent-/90-Prozent-Dezilen erzeugt als bei der
Photovoltaik. Deshalb ist die Bezugsleistung von Offshore-
Windenergieanlagen deutlich héher als die der Photovol-
taikanlagen, entsprechend ergeben sich (zunédchst) unter-

schiedliche Pramienniveaus.

In Abbildung 39 wurde die Vergiitungsdegression fiir die
Photovoltaik berticksichtigt, wie sie sich bis zum Juli des
Jahres 2018 einstellen wird, wenn der Zubau innerhalb des
vorgesehenen Korridors verbleibt. Aullerdem wurde unter-
stellt, dass fiir Offshore-Windenergie ein Anteil von etwa
270 Euro pro Kilowatt Bezugsleistung iber Sonderzahlun-
gen finanziert wird (Abschnitt 6.3).

Die Zusammenstellung macht deutlich, dass in der Perspek-
tive durchaus eine Konvergenz der Kapazitdtszahlungen in
der GréRenordnung von 700 Euro pro Kilowatt fiir die hier
vorgeschlagene Methodik zur Ermittlung der Bezugsleis-

tungen im Bereich Wind- und Solarenergie erfolgen kann.
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Vergleich der Hohe der Kapazitdatspramie in der Perspektive (10-Prozent-/90-Prozent-Dezile)
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In einer solchen Situation wiirde dann auch eine techno-
logietibergreifende Feststellung im Wettbewerb vorstellbar
beziehungsweise ware mit nur noch geringen inframargi-
nalen Verteilungseffekten verbunden. Die Ubersicht ver-
deutlicht aber auch, dass eine Integration von Biomasse-
anlagen in ein solches Konzept nicht zielfiihrend ist und es
diesbeziiglich auch langerfristig bei Technologiedifferenzie-
rungen bleiben wird beziehungsweise Biomasse nicht lan-
ger in das hier analysierte Finanzierungssystem einbezogen

werden kann.
6.3 Sonderzahlungen fur Sonderzwecke

Nicht zuletzt wegen des mit Blick auf die Systemdienlich-
keit vorteilhaften Produktionsprofils bildet zunédchst die
Offshore-Windenergie eine sehr interessante Erzeugungs-
option fiir das zukiinftige Stromsystem. Derzeit werden die
aus diesem Produktionsprofil entstehenden Systemvorteile
jedoch durch die vergleichsweise hohen Kosten dieser Er-
zeugungsoption tiberkompensiert. Im Gegensatz zur Ent-

wicklung von Onshore-Windkraftwerken oder Photovol-

PV <10 MW (2018)

Abbildung 39

[ sonderzahlung
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Biomasse Biogas

taikanlagen steht die Entwicklung der Offshore-Windkraft
jedoch noch am Anfang des industrialisierungsbeding-

ten Innovationsprozesses (Fichtner/Prognos 2013). In der
Grundkonzeption des hier analysierten Marktdesignansat-
zes sollten solche Ziele durch zeitlich begrenzte Sonderzah-
lungen verfolgt werden. Fiir Offshore-Windkraftanlagen
ware nach den in den vorhergehenden Abschnitten pra-
sentierten Berechnungen eine Kapazitatspramie von fast
950 Euro pro Kilowatt Bezugsleistung notwendig, um die
Investitionen zu refinanzieren. Zuziiglich zu der Kapazitéts-
pramie fiir Onshore-Windkraftanlagen fiir Standorte mit

ungiinstigen Bedingungen>® (knapp 680 Euro pro Kilowatt

53 Das Indexierungsverfahren fiir die Standortanpassung
der Kapazitdtspramie wiirde nicht nur Standorte mit un-
gunstigerem Windangebot, sondern auch die spezifischen
Standortbedingungen fiir die Offshore-Windkraft be-
riicksichtigen miissen. Hier wird davon ausgegangen, dass
- jenseits der auf einen begrenzten Zeitraum beschrénk-
ten Innovationsfinanzierung - Offshore-Windkraftanlagen
maximal eine Kapazitdtspramie fiir Binnenland-Anlagen
mit schlechten Standortbedingungen erhalten.
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Entwicklung der installierten Kapazitat und der Kosten einer Innovationspramie

fir die Offshore-Windenergie, 2000 bis 2050 Abbildung 40
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Bezugsleistung) miisste also eine Innovationspréamie von
etwa 270 Euro je Kilowatt Bezugsleistung gezahlt werden,
bezogen auf die installierte Leistung entsprache dies Zu-
satzkosten von etwa 155 Euro je Kilowatt.

In Abbildung 40 sind die mit einer solchen Innovationspréa-
mie verbundenen Kosten fiir ein Programm dargestellt, iber
das bis zum Jahr 2025 eine installierte Leistung von zehn
Gigawatt Offshore-Windkraft erreicht werden soll und die
damit verbundenen Kostensenkungseffekte erschlossen

werden sollen.

Auf Grundlage des aktuellen Ausbauziels von 6,5 Giga-
watt bis 2020 und der danach angestrebten Ausweitung
der Offshore-Windkraftflotte um 800 Megawatt jahrlich
wirden die in den Genuss dieser Sonderprdmie kommen-
den Anlagen bis zum Jahr 2025 ins System gebracht. Von

der dann installierten Kapazitit von 10 Gigawatt wire etwa

ein Viertel im Rahmen der Forderung durch das bisherige
EEG errichtet worden, drei Viertel im Rahmen des hier be-
schriebenen Reformmodells. Wenn die mit dem EEG 2014
geschaffenen Regelungen als Ubergangsregelungen bis 2018
zum Tragen kémen, wirde sich die im Rahmen des hier
beschriebenen Modells errichtete Kapazitat auf etwa die

Halfte der ZielgrofRe von 10 Gigawatt verringern.

Uber eine Laufzeit von jeweils 20 Jahren entstehen fiir die
Innovationspramie Zahlungsverpflichtungen bis zum Jahr
2045. Die Ubersicht illustriert zwei verschiedene Ausge-

staltungsvarianten fiir die Innovationspramie:

- In einer ersten Variante wiirde die feste Zusatzpramie von
etwa 270 Euro je Kilowatt Bezugsleistung (beziehungs-
weise 155 Euro pro Kilowatt Nennleistung) unverédn-
dert fiir alle bis zum Erreichen der Gesamtkapazitat von
zehn Gigawatt errichteten Anlagen gezahlt. Das jahrliche
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Gesamtvolumen dieser Zahlungen wiirde sich bis 2025
schrittweise auf etwa 950 Millionen Euro erhohen, auf
diesem Niveau bis 2030 verharren und danach bis 2045
wieder auf null zurtiickgehen,

- In einer zweiten Variante wiirde die Innovationspramie
fir die ab 2017 in Betrieb gehenden Anlagen jedes Jahr
um zehn Prozent gekiirzt. Im Jahr 2017 errichtete Anla-
gen wirden also tiber einen Zeitraum von 20 Jahren eine
im Vergleich zur Kohorte von 2016 um zehn Prozent re-
duzierte Zusatzprémie erhalten. Fiir die im Jahr 2025 in
Betrieb genommenen Anlagen lige also die Innovations-
pramie nur noch bei knapp 27 Euro je Kilowatt Bezugs-
leistung. Die jahrlich anfallenden Kosten fiir diese ab-
schmelzende Zusatzpramie wiirden bis 2025 auf knapp
570 Millionen Euro steigen und dann wiederum bis 2045

auf null zuriickgehen.

Die Entscheidung fiir eine dieser beiden Varianten hangt
stark von einer Vielzahl technologie- beziehungsweise sek-
torspezifischer Faktoren ab, die an dieser Stelle nicht ver-
tieft werden kénnen. Angesichts dieser Gréfienordnungen
beziehungsweise der gezeigten Bandbreite sind zwei unter-
schiedliche Ausgestaltungsmoglichkeiten fiir das Modell der

Innovationspramien vorstellbar:

- Die Sonderzahlung kénnte innerhalb des reformierten
EEG-Systems implementiert werden. Sie wirde direkt an
die Grundkapazitatszahlung gekoppelt, wére so unkom-
pliziert umzusetzen und wiirde durch das regulére Umla-
gesystem mit finanziert.

- Die Sonderzahlung konnte auch tiber andere Finanzie-
rungsquellen realisiert werden. Ein geeignetes Vorbild
bildet hier das 100.000-Déacher-Programm fiir Photo-
voltaikanlagen (KfW 2001), mit dem in den Jahren 1999
bis 2003 ein maligeblicher Teil der Anschubfinanzierung
fir die Photovoltaik in Deutschland geleistet wurde. Ein
solches Modell wiirde dann jedoch definitiv der européi-
schen Beihilfekontrolle unterliegen, was wahrscheinlich
den Druck zur Umsetzung einer degressiv angelegten Va-

riante deutlich verstarken wiirde.

Ob neben der in jedem Fall sinnvollen Sonderpramie fiir ein
Innovationssegment der Offshore-Windenergie auch die
Zahlung von Sonderprdmien fir Investitionen mit zumin-
dest temporéren Netzentlastungseffekten umgesetzt werden
sollte, bleibt weiteren Untersuchungen vorbehalten. Das hier
vorgeschlagene Standort-Differenzierungsmodell fiir die
Kapazitatspramie bei der Onshore-Windenergie sollte dabei

jedoch in jedem Fall berticksichtigt werden.

Beispielhafte Anwendung des Risiko-Bandbreiten-Mechanismus im Jahr 2025,

wenn das Obere Erlésszenario eintreten wirde Tabelle 26
Offshore-Windkraft Onshore-Windkraft Photovoltaik
(Standard) (Stade, optimiert) (<10MW, Standard)

Kapazitdtspramie pro installierter Leistung und Jahr | € /kW,__ . 466 231 86

Kapazitdtspramie pro Bezugsleistung und Jahr _€_/_k_v§/;elu; N -9-9-1 ----------------- 5-3-65-3 ----------------- ééé --------
Auslastung (Volllaststunden) -h -------------------- Léé ---------------- ?:;4-1(-5 ----------------- 1 19-2 --------
erwarteter Vermarktungserlés der Flotte -€-/-l\;l\;\l-h- R -2-1 ------------------- 1 -7 ------------------- 2 -1 --------
realisierter Vermarktungserlos der Flotte -€-/-l\;|\;\l-h- ---------------- 1-1-7" o -"1(-).-2" I "-"1(-35 --------
Ausiibungspreis emwn | n | n
Abschopfung pro erzeugter Strommenge -€-/-l\;l\;\l-h- ---------------- E-Sé- N -7-5 ------------------ ;é --------
Abschépfung pro installierter Leistung und Jahr -€-/-k-v;1i;5:a;i;: S -3'-5-7 ----------------- .-2;5-9 ------------------ 5-3;1 --------
Xirsl:::ét:)ef::;sléae;:az;tsatspram|e nach Abzug des €AW, . 109 .48 8

Berechnungen des Oko-Instituts
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6.4 Beispielhafte Anwendung des Risiko-
Bandbreiten-Mechanismus

In Tabelle 26 ist beispielhaft dargestellt, wie der Risiko-
Bandbreiten-Mechanismus (vgl. Abschnitt 3.2.3) wirkt,
wenn die tatsdchlichen Vermarktungserldse deutlich Gber
dem Erwartungswert liegen, auf dessen Grundlage die Héhe

der Kapazitatszahlungen festgesetzt wurden.

Dargestellt ist die Erlossituation fiir drei verschiedene An-
lagen im Jahr 2025. Als Erwartungswert fiir die Vermark-
tungserlose wurden die Werte aus dem Unteren Erlossze-
nario angesetzt (circa 20 Euro pro Megawattstunde). Der
Ausiibungspreis (also die Erlosobergrenze, ab deren Errei-
chen die Abschopfung im Risiko-Bandbreiten-Mecha-
nismus greift), liegt 10 Euro pro Megawattstunde oberhalb
des erwarteten Vermarktungserloses. Tatsdchlich reali-
siert werden jedoch Erlése gemaf dem Oberen Erlésszena-
rio (circa 110 Euro je Megawattstunde).>* Aus der Differenz
zwischen tatsédchlichen Erlésen und Austibungspreis und
der von der Anlage eingespeisten Strommenge errechnet
sich der Betrag, um den die fir das betrachtete Jahr verein-
barte Kapazitatspramie verringert wird. Die Berechnung
wird technologiespezifisch durchgefihrt; entscheidend
sind jeweils die durchschnittlichen spezifischen Erlése aller
Anlagen der betrachteten Technologiegruppe. Da die beiden
verwendeten Erlésszenarien sich sehr deutlich unterschei-
den, ist der Abschopfungseffekt im dargestellten Beispiel
erheblich. Im Falle von Onshore-Windkraft und Photovol-
taik Ubersteigt der abgeschdpfte Betrag sogar die verein-
barte Kapazitatspramie. Es wird jedoch vorgeschlagen, dass
Anlagenbetreiber keine héhere Abschopfung bezahlen miis-

sen als die Kapazitdtspramie.®

54 vgl. Abschnitt 4.4 fiir eine detaillierte Darstellung der
Preis- und Erlésentwicklungen in den beiden Szenarien

55 Dies verhindert gleichzeitig strategisches Verhalten. Theoretisch
bestilinde fiir Anlagenbetreiber ein strategischer Anreiz, die
Anlage in Stunden mit niedrigen Strompreisen abzuregeln, um
die Hohe der Abschopfung zu begrenzen. Da der Anlagenbetreiber
in diesem Fall auf Vermarktungserldse verzichten und eine
Reduktion der Kapazitdtszahlungen in Kauf nehmen wiirde,
ware eine Abregelung nur in Stunden wirtschaftlich sinnvoll,
in denen die Summe aus Strompreis und Kapazitdtszahlung

Bei der Ausgestaltung der Abschpfungsregelung ist auch
zu bedenken, wie mit Anlagen zu verfahren ist, die vor Ende
des vereinbarten Zahlungszeitraumes aulier Betrieb ge-
hen. Mégliche Griinde kénnten ein Schaden in der Anlage,
ein Wechsel in den Eigenverbrauch oder ein vorzeitiges
Repowering der Anlage sein. Naheliegend ist, dass fiir die
Anlage in diesem Fall keine Kapazitdtspramien mehr ausge-
zahlt werden. Gleichzeitig wird die Abschépfung nicht mehr

angewendet.

niedriger ist als der erwartete Abschopfungsbetrag. Da
die Abschépfung aber die Kapazitdtsprédmie nicht Giber-
steigt, kommen solche Situationen praktisch nicht vor.
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7 Zusammenfassender Uberblick und Ausblick

Die Neuorientierung des Stromversorgungssystems in
Richtung Erneuerbarer Energien und der entsprechende
Umstrukturierungsprozess stehen am Ubergang zu einer
neuen Entwicklungsetappe. Die nédchste Ausbauphase fiir
die regenerative Stromerzeugung wird vor allem durch eine
deutliche Zunahme der Zeitrdume gekennzeichnet sein, in
denen Stromerzeugungsanlagen mit kurzfristigen Grenz-
kosten von null die Nachfrage voll abdecken und die Preis-
bildung auf dem Energy-only-Markt in einer neuen Quali-

tat pragen beziehungsweise dominieren.

Ein auf diese neue Etappe ausgerichtetes Flankierungssys-
tem fiir die Erneuerbaren Energien im Stromsektor wird aus
Grinden der Systemstabilitat, aber auch aus der (Gesamt-)
Kostenperspektive den systemdienlichen Betrieb und die
systemdienliche Auslegung regenerativer Erzeugungsan-
lagen deutlich stérker in den Mittelpunkt stellen miissen,
als dies im Rahmen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes
(EEG) derzeit geschieht, auch nach der Novelle im Jahr 2014.
Vor allem ergibt sich die Notwendigkeit, den zukiinftig
stark steigenden (kostenintensiven) Flexibilitatsbedarf des
Stromerzeugungssystems zu begrenzen und das Angebot an
(kostenglinstigen) Flexibilitdtsoptionen im System zu erho-
hen.

Dariiber hinaus wird der Ubergang von einem Férdermo-
dell mit letztlich beliebiger Mikrosteuerung zu einem zu-
kunftsgerichteten Marktdesign vollzogen werden miissen,
das auch unter der MalRgabe gravierender Unsicherhei-
ten beziiglich der energiewirtschaftlichen Rahmenbedin-
gungen eine robuste 6konomische Basis fiir das zukinftige
Stromsystem bilden kann. Das Konzept des Marktdesigns
stellt dabei auf Teilsegmente fiir genau definierte Produkte
ab, die hinsichtlich ihrer Interaktionen so definiert bezie-
hungsweise gestaltet sind, dass die jeweiligen Preissignale
moglichst wenig verzerrt werden und sich aus dem Zusam-
menwirken der iiber die verschiedenen Marktsegmente
entstehenden Einkommensstrome auch eine tragfdhige
Refinanzierung der Anlagenkosten ergibt. Gleichzeitig ist

das Reformmodell auf den Abbau der Risikoasymmetrien im

Strommarkt (regeneratives Segment, konventionelles Seg-
ment, Segment der Flexibilitdtsoptionen) angelegt.

Die Betreiber regenerativer Stromerzeugungsanlagen miis-
sen im hier entwickelten Reformmodell fiir das EEG einen
Teil des Strompreisrisikos tibernehmen, erhalten aber tiber
die Kapazitatspramie und damit fiir einen groflen Anteil
des gesamten Einkommensstroms eine ldngerfristig be-
rechenbare und robuste Zahlung, sodass die Erhéhung der
Risikoprdmien bei den Finanzierungskosten auf eine Gro-
Renordnung begrenzt wird, die nach ersten orientierenden
Abschitzungen maximal den im Gesamtsystem erzielba-
ren Kosteneinsparungen entspricht. Insofern spiegelt der
Vorschlag fiir die Weiterentwicklung des EEG die gleich
gerichteten Reformvorschlége des Fokussierten Kapazi-
tatsmarktes (Oko-Institut et al. 2012) fiir das konventio-
nelle Segment des Stromsystems, in denen das Einkommen
aus dem Strommengenmarkt (fiir das das Strompreisrisiko
beim Anlagenbetreiber verbleibt) um eine ldngerfristig fi-
xierte Pramie fiir systemdienliche Erzeugungskapazitét
ergidnzt wird und so ein zusétzlicher, mit deutlich geringe-
ren Risiken behafteter Einkommensstrom entsteht. Zusétz-
lich kénnen tGber die Einfiihrung von Kapazitétspramien
auch Dargebotsrisiken fiir zum Beispiel Windkraftanlagen
abgebaut werden, sodass der Nettorisikozuwachs begrenzt
werden kann.

Vor diesem Hintergrund zielt das vorgeschlagene Re-
formmodell erstens auf die Integration der neu errichte-
ten regenerativen Stromerzeugungsanlagen in den Strom-
mengenmarkt (in dem sich die Preissetzung Giber einen
wettbewerblichen Prozess ergibt) ab. Das entsprechende
Modell schlief3t in der Standardvariante direkt an die mit
dem EEG 2014 eingefiihrte verpflichtende Direktver-
marktung an, ist aber mit dem Ubergang zu einer variablen
Einspeisevergiitung auch fiir die Anlagen umsetzbar, die
zundchst nicht in den Bereich der verpflichtenden Direkt-
vermarktung Gberfithrt werden (miissen). Mit der Einbezie-
hung eines unverzerrten Preissignals aus dem Strommen-

genmarkt wird ein Anreiz fiir den systemdienlichen Betrieb
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gegeben. Unverzerrte Preissignale aus dem Strommengen-
markt geben zwar strukturell auch Anreize fiir die system-
dienliche Auslegung, angesichts des bei niedrigen Brenn-
stoff- und CO, - Preisen geringen Finanzierungsbeitrags des
Einkommensstroms aus dem Energy-only-Markt werden

sie jedoch faktisch nur sehr abgeschwécht wirksam.

Hinzu tritt zweitens die Zahlung von fixen Pramien auf

die systemdienliche Kapazitit, mit der die auch langfristig
verbleibenden Refinanzierungsliicken fir die Investitionen
geschlossen werden, ohne dabei das Preissignal des Energy-
only-Marktes (wie im Modell der gleitenden Marktprémie)
zu verzerren. Fir dargebotsabhéngige Erzeugungsoptionen
(Windkraft- oder Solaranlagen) soll die Bezugskapazitat fiir
die Pramienzahlungen aus dem Mittelwert der Einspeise-
leistung fiir die mittleren acht Stunden-Dezile des Jahres
(90-Prozent-/10-Prozent-Dezil) ermittelt werden. Fiir ein-
lastbare Regenerativkraftwerke soll als Bezugskapazitat die
Nennleistung bepreist werden. Mit den Pramienzahlungen
fir systemdienliche Kapazitat kénnen deutliche Anreize

tiir die systemdienliche Anlagenauslegung, aber auch fiir
auf Systemdienlichkeit optimierte Eigenverbrauchsaus-
legungen gesetzt werden. Dartiber hinaus kénnen mit dem
vorgeschlagenen Modell fiir die Bepreisung systemdienli-
cher Kapazitat wesentliche Nachteile beseitigt werden, mit
denen Kapazitatszahlungsmodelle Gblicherweise verbunden

werden (geringere Auslastungsanreize etc.).

Diese Pramien auf systemdienliche Kapazitét sollten iiber
langere Zeitrdume garantiert und in einem sukzessi-

ven Prozess iiber Ausschreibungen fixiert werden. Dieser
schrittweise Ubergang zu Ausschreibungen sollte die Frei-
heitsgrade und Kapazitdtsgrenzen der EU-Beihilfeleitlinien
ausschépfen, um die Risiken eines zeitgleichen Ubergangs
zu Kapazitatszahlungen und zu Ausschreibungen zunéchst
auf die Projektbereiche zu begrenzen, fiir die die Kompeten-
zen zum Management komplexer energiewirtschaftlicher
Rahmenbedingungen beziehungsweise komplexer Finan-
zierungsanséatze vorausgesetzt werden konnen. Fir die
verbleibenden Bereiche sollte der Ubergang zu Ausschrei-
bungen nach Vorliegen der entsprechenden Erfahrungen in
den Bereichen vollzogen werden, fiir die nach den gelten-

den rechtlichen Regelungen der Einstieg in ein Ausschrei-

bungsmodell bereits ab 2017 vollzogen werden soll. Fir die
Ausgestaltung der Ausschreibungen ergibt sich die Not-
wendigkeit, Regelungen zu etablieren, die die notwendi-
gen Entdeckungsverfahren fir kapazitdtsbezogene Pramien
gezielt adressieren und gleichzeitig hinreichende Beteili-

gungsmoglichkeiten fiir kleinere Projekte schaffen.

Drittens sollen die kapazitdtsbezogenen Pramienzahlungen
fiir Sonderzwecke (wie die innovationsorientierte Unter-

stiitzung der Offshore-Windkraft) einen zuséatzlichen Ein-
kommensstrom erzeugen, der jedoch klar auf den Zeitraum
begrenzt ist, in dem die jeweilige Sonderziele erreicht wer-

den sollen.

Dartiber hinaus ist viertens ein Risiko-Bandbreiten-Me-
chanismus fiir den Fall unerwartet hoher Strompreise vor-
gesehen, der die Pramienfestlegung auf einer konservativen
Erlésabschétzung (beziehungsweise die entsprechende An-
kiindigung von Erlésabschépfungen in den Ausschreibun-

gen) erganzt.

Die Abbildung 41 fasst die wesentlichen Funktionalititen
des Systems und die entsprechenden institutionellen Ar-

rangements zusammen:

- Die zusténdige Regulierungsstelle (zum Beispiel die Bun-
desnetzagentur) definiert die methodischen Grundlagen
zur Ermittlung der systemdienlichen Bezugsleistung und
stellt die Prdmienhdhe auf administrativem Wege oder
uber Ausschreibungen fest. Bei der administrativen Fest-
legung wird ein konservatives Erldsszenario fiir das Ein-
kommen aus dem Energy-only-Markt angesetzt. Sowohl
bei der administrativen Festlegung der Kapazitatspra-
mien wie auch bei den entsprechenden Ausschreibun-
gen wird publiziert, ab welcher Erléshohe fir die jeweilige
Technologieflotte die Abschopfung des Risiko-Bandbrei-
ten-Mechanismus greifen wird.

- Die Anlagenbetreiber errichten beziehungsweise betrei-
ben die Anlage. Sie vermarkten ihre Anlagen ohne weitere
Einschridnkung am Energy-only- und an den System-
dienstleistungsmaérkten, melden die Kapazitat und die je-
weilige Einspeisung an die zustindige Stelle und erhalten

von dieser die ldngerfristige garantierte Kapazitdtspra-
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Umsetzungsmodell und institutionelle Arrangements fir eine wertoptimierte EEG-Reform

Festlegung der Methadik zur (systemdienlichen)
Bezugskapazitat sowie Festlegung/Ausschreibung
der (technologiespezifischen) Kapazitatspramien

Zahlung einer fixen
Kapazitatspramie*

Meldung von Kapazitat &
stundlicher Einspeisung

zustandige Regulierungsstelle

Abbildung 41

ggf. Publikation der (konservativen) Erlésannahme fur
die festgelegten Kapazitatspramien sowie Festlegung
der AusUbungspreise fur den Abschépfungsmechanismus
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mie mit monatlichen Abschlagszahlungen und jahrli-
cher Verrechnung. Mit der Berechtigung zum Erhalt der
Kapazitatspramie geben die Anlagenbetreiber auch eine
vertragliche Vereinbarung ein, mit der sie sich den Rege-
lungen des Risiko-Bandbreiten-Mechanismus unterwer-
fen. Sofern die jeweilige Technologieflotte mehr als den
Ausiibungspreis des Risiko-Bandbreiten-Mechanismus
erlost, entrichten die Anlagenbetreiber den entsprechen-
den Barausgleich an die Zusténdige Stelle.

- Die zustandige Stelle (das heilt die Ubertragungs- be-
ziehungsweise Verteilnetzbetreiber) ermittelt auf der
Grundlage der Datenmeldungen der Anlagenbetreiber die
Bezugsleistung fiir die Kapazitatspramie und zahlen diese
aus. Sie ermittelt auch den Flottenerlds fiir die unter-
schiedlichen Technologiegruppen am Day-ahead-Markt
und teilt den Anlagenbetreibern den gegebenenfalls zu
entrichtenden Barausgleich mit, wenn der Austiibungs-

preis fiir den Risiko-Bandbreiten-Mechanismus iber-

Strommengen- (Energy-only-)
und Regelenergiemarkte

schritten wurde. Die zustandige Stelle stellt auch die zur
Refinanzierung der Prdmienzahlungen notwendige Um-
lage fest und verrechnet dabei auch das gegebenenfalls
auftretende Einkommen aus dem Risiko-Bandbreiten-

Mechanismus.

Die einzelnen Elemente des Reformmodells ergdnzen sich
strukturell, kdnnen aber jeweils und zumindest in der mit-
tel- und langerfristigen Perspektive weiterentwickelt wer-
den beziehungsweise bediirfen der Flankierung durch kom-
plementére Malinahmen:

- Alle neu errichteten Anlagen werden mit dem Strom-
preissignal des Energy-only-Marktes konfrontiert. Die
Standardvariante bildet hier die verpflichtende Direkt-
vermarktung, fiir Sonder- beziehungsweise Ausnahme-
talle ist ein variabler Bestandteil der Einspeisevergiitung

(Spiegelung der Borsenpreise iiber eine stundenvariable
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-

-

-

Einspeisevergiitung oder Direktvermarktung) vorgese-
hen. Untersuchungsbedarf besteht weiterhin, inwieweit
und wie lange die vorgeschlagene De-minimis-Regelung
tiir Kleinanlagen begriindbar beziehungsweise tragfghig
und praktikabel ist.

Auch fir ein Kapazitatspramienmodell wird sich fir die
Windkraft eine Standortdifferenzierung (zumindest aus
der Perspektive der Verbraucherkosten) und ein entspre-
chendes Standort-Indexierungsverfahren als notwendig
erweisen. Eine Weiterentwicklung des derzeit genutzten
Referenzertragsmodells zur Vermeidung der mit diesem
Modell entstehenden kontraproduktiven Anreize fiir die
systemdienliche Anlagenauslegung oder die Entwicklung
einer Alternativimethode ist damit auch im Kontext der
Einfihrung eines Kapazitdtsprdmienmodells und nach
dem Ubergang zu Pramienausschreibungen notwendig.
Fiir einlastbare Stromerzeugungsanlagen auf Basis Er-
neuerbarer Energien soll die auf die Nennleistung bezo-
gene Kapazitatspramie einen wesentlichen Beitrag zur
Refinanzierung der Investition leisten. Hier bietet sich
nach Einfithrung von Kapazitdtsméarkten fir das kon-
ventionelle Segment des Stromsystems die Einbeziehung
dieser Erzeugungsoptionen in diese Kapazitdtsmarkte an.
Hier ist einerseits zu priifen, ob und wie beziehungsweise
wann diese Erzeugungsanlagen allein iiber den Markt fir
gesicherte Leistung refinanziert werden kénnen. Auch
konnte in Betracht gezogen werden, von vornherein
Ubergangs- beziehungsweise Uberfiihrungsregelungen
aus dem Marktsegment fiir regenerative Erzeugungsleis-
tung in den Markt fir gesicherte Leistung vorzusehen.
Angesichts der gravierenden Unsicherheiten bei der Ab-
schétzung des Niveaus der im Energy-only-Markt er-
zielbaren Erldse soll komplementér zur Bestimmung der
Kapazitatspramie auf Basis einer konservativen Erlos-
prognose fiir den Energy-only-Markt ein Risiko-Band-
breiten-Mechanismus eingefiihrt werden. Die robuste
Parametrisierung des damit geschaffenen Risikobandes

und die konkrete Umsetzung des Abschopfungsmecha-

nismus bediirfen weiterer detaillierterer Untersuchungen.

Mit der Einfithrung von Kapazitdtszahlungen kann
gleichzeitig das Dargebotsrisiko fiir die einschlégigen
Stromerzeugungsoptionen und damit der Nettorisiko-

zuwachs begrenzt werden. Vor allem mit Blick auf die

-

-

Finanzierungsinstitutionen kann die systematische Auf-
arbeitung der diesbezlglich zu erwartenden Effekte die
risikobedingten Kapitalkostenzuschlége begrenzen hel-
fen.

Zusétzlich zur fiir die systemdienliche Erzeugungsleis-
tung gezahlten Kapazitdtspramie sind fiir einzelne Tatbe-
stédnde Sonderzahlungen vorgesehen. Evident ist das fiir
die Innovationskosten im Bereich der Offshore-Wind-
energie. Hier kénnte fiir eine Zehn-Gigawatt-Offshore-
Windkraft-Tranche eine Innovationspréamie gezahlt wer-
den, die fiir die verschiedenen Jahreskohorten degressiv
ausgestaltet werden sollte, sodass mit dieser Initialfinan-
zierung die Kostendegressionspotenziale mindestens so
weit erschlossen werden kénnen, dass Offshore-Wind-
kraftanlagen mit den Regelungen fiir Onshore-Windkraft
finanzierbar werden. Ob eine solche Innovationspréa-

mie im Rahmen des EEG-Finanzierungsmechanismus
umgesetzt oder extern finanziert wird (dhnlich wie das
100.000-Décher-Programm der KfW) bleibt weite-

ren Untersuchungen vorbehalten beziehungsweise ist
von politisch-rechtlichen Restriktionen (Einordnung als
staatliche Beihilfe) abhéngig. Gleiches gilt fiir die Sinnfél-
ligkeit und Ausgestaltung einer gegebenenfalls temporér
(das heilt fir die in einem begrenzten Zeitraum in Betrieb
genommenen Anlagen) angelegten Pramie fiir die Errich-
tung von Anlagen in Gebieten mit Netzengpéssen.

Die Pramienzahlungen kénnen iiber Ausschreibungen (so
weit wie notig) oder — im Rahmen der rechtliche Frei-
heitsgrade zumindest fiir einen Ubergangszeitraum -
auch lber administrative Festlegungen definiert wer-
den. Wenn ausreichend Erfahrungen mit der Umstellung
auf die neuen Erlosstrukturen (Strommengenmarkt und
Kapazitatszahlungen) gesammelt worden sind, ist auch
der durchgéngige Ubergang zu Ausschreibungsverfah-
ren sinnvoll und moglich. Ohne vorgelagerte Struktur-
reformen bei den Einkommensstromen fiir regenerative
Stromerzeugung sowie ohne die genannten Vorarbeiten
und Erfahrungen ist die breite Einfiihrung von Aus-
schreibungsmodellen im Sinne eines lernenden Weiter-
entwicklungsprozesses nicht zielfithrend. Dies gilt insbe-
sondere, wenn ein zukiinftiges Ausschreibungsmodell auf
die Kombination einer Auktion von Kapazitatspramien

und einem Risiko-Bandbreiten-Modell (das heift einem
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vor der Auktion bekannt gegebenen Auslibungspreis fiir
den Abschopfungsmechanismus) abstellen soll.*®

- Die Pramienzahlungen sollten zunéchst weiterhin nach
Technologien (Onshore- und Offshore-Windkraft, Pho-
tovoltaik, Biogas, feste Biomasse) differenziert werden, in
der Perspektive ergibt sich jedoch durchaus die Mog-
lichkeit, zu weniger technologiedifferenzierten Ansitzen
(gemeinsame Kapazitdtspramie fiir On- und Offshore-
Windkraft und Photovoltaik) tiberzugehen.

Dieser Uber- und Ausblick macht nochmals sehr deutlich,
dass das beschriebene Modell einerseits mit begrenztem
Aufwand so weit spezifiziert werden kann, dass es in einem
Uberschaubaren Zeitraum umgesetzt werden konnte. Ande-
rerseits zeigt sich, dass die einzelnen Elemente des Modells
auch interessante Perspektiven fiir eine lernorientierte und
evidenzbasierte Weiterentwicklung in Richtung eines um-

fassenden Marktdesigns fiir die Energiewende bieten.

56 Angesichts der absehbaren und wahrscheinlich auch ldnger-
fristig bestehen bleibenden Unsicherheiten bei den zentralen
BestimmungsgrofRen fir die im Energy-only-Markt erzielbaren
Erlése werden wahrscheinlich alle Modelle mit ex ante ermittel-
ten und langerfristig gezahlten Fixprédmien auch einen ver-
gleichbaren Abschopfungsmechanismus beinhalten (miissen).
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Anhang

Jahresdauerlinien der Strompreise am Energy-only-Markt im Oberen Erlésszenario Abbildung A-1
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Anhang

Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése

fur Wind onshore im Unteren Erlosszenario 2015
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Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése

far Onshore-Windenergie im Unteren Erl6sszenario 2025 Abbildung A-3
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Anhang

Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése fur
Onshore-Windenergie im Unteren Erl6sszenario 2045 Abbildung A-4
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Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése
fur Photovoltaik im Unteren Erlésszenario 2015 Abbildung A-5

1.2

10 "D = 2015 PV-Dargebot * Preis

0,8
w
o 06
=
04 a3
Eﬁﬁ‘- b
e e g-ﬂl-'r ol 2
¥ o _;He ?::ﬂ’\“ .
R e N
68 Al e
100 100
90 = 20715 Preis 90
80 2015 PV-Stromerzeugung 80
70 70
(=
= 60 60 =
2 50 50 O
W
40 —— 40
30 ~— 30
50 L . :-"\-\\)_\-- : 20
10 EPRE T i o U )
0 L0
0 500 1.000 1500 2.000 2.500 3.000 3.500 4.000 4.500 5.000

Oko-Institut, Berechnungen mit Powerflex

173



Anhang

Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése
fur Photovoltaik im Unteren Erlésszenario 2025
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Dauerlinie der Strompreise und zugehdrige Stromerzeugung sowie Erlése

fur Photovoltaik im Unteren Erlésszenario 2045
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