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Kurzfassung

Die Rolle der Erneuerbaren Energien (EE) in der Stromerzeugung in Deutschland und Europa
hat in den letzten Jahren erheblich an Bedeutung gewonnen. Das EEG stellt seit seiner Ein-
fiihrung im Jahre 2000 das wichtigste Forderinstrument fiir die Stromerzeugung aus Erneuer-
baren Energien in Deutschland dar und hat seine hohe Effektivitit in den letzten Jahren ein-

drucksvoll unter Beweis gestellt.

Die zunehmende Bedeutung der Erneuerbaren Energien verlangt eine verbesserte Netz- und
Marktintegration. Die Integrationsfihigkeit der Netze und die Flexibilitdten in der Stromer-
zeugung geraten zunehmend an ihre Grenzen. Neben der Effektivitit des EEG erlangt bei
hohen Anteilen Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung die Effizienz des Forderin-
strumentes zunehmende Relevanz. Dieses gilt sowohl hinsichtlich der Notwendigkeit einer
zunehmenden Orientierung der Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien am tatsichli-
chen Strombedarf und dem Bedarf an Systemdienstleistungen als auch beziiglich der Kosten-
orientierung bei der Forderung von unterschiedlichen EE-Technologien. Auch das Energie-
konzept identifiziert in diesen Bereichen erheblichen Anpassungsbedarf bei der Forderung der
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien und der Schaffung von geeigneten Rahmenbe-

dingungen zur Integration Erneuerbaren Energien in das Elektrizititsversorgungssystem.

Der Stand des EE-Ausbaus und die absehbare weitere Steigerung des EE-Anteils an der
Stromversorgung erfordern somit eine sukzessive Verdnderung und Optimierung der jetzigen
Forderstruktur, die im Rahmen der ndchsten EEG-Novellierung Gegenstand der Diskussionen
sein sollte. Vor dem Hintergrund einer Erh6hung von Anreizen zu bedarfs- und marktgerech-
tem Verhalten der EE-Anlagenbetreiber, einer stirkeren Orientierung der Forderung der EE-
Technologien an deren kurz- und mittelfristigen Wettbewerbsfahigkeit und des potenziellen
langfristigen Beitrags zur sicheren Elektrizititsversorgung in Deutschland werden einzelne
Regelungen des EEG, die mit diesen Regelungen verbundenen volkswirtschaftlichen Kosten
sowie die potenziellen Moglichkeiten einer verbesserten Ausgestaltung des EEG analysiert

und bewertet.

Das BMWi hat vor diesem Hintergrund die Arbeitsgemeinschaft aus Consentec Consulting
fiir Energiewirtschaft und —technik GmbH, Aachen, (Consentec), r2b energy consulting
GmbH, Koéln, (r2b) und Forschungsgemeinschaft fiir Elektrische Anlagen und Stromwirt-

schaft e. V., Mannheim, (FGH) mit einer Untersuchung zu Optimierungsmafnahmen und der
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Notwendigkeit einer Umstrukturierung bei der EEG-Forderung zur verbesserten Netz- und
Marktintegration beauftragt. Zu ausgewdhlten juristischen Fragen der mdglichen Erbringung
von Regelenergie durch EE-Anlagen hat die Arbeitsgemeinschaft das Institut fiir Berg- und
Energierecht der TU Clausthal (Herr Prof. Weyer) iiber einen Unterauftrag einbezogen.

In nachfolgender Kurzfassung werden die wesentlichen Ergebnisse, Schlussfolgerungen und

Empfehlungen der Analysen zu den verschiedenen Arbeitspaketen zusammengefasst.

Verbesserte Netz- und Marktintegration von Windkraftanlagen (AP1)

Die derzeitige Forderungsstruktur des EEG mit Vergiitungszahlungen fiir die eingespeiste
Energie motiviert eine Auslegung und Fahrweise der EE-Anlagen hinsichtlich einer optimalen
Ausnutzung eines fluktuierenden Primédrenergiedargebots, was bei Windenergieanlagen
(WEA) zu Einspeisecharakteristiken gefiihrt hat, die eine Netz- und Marktintegration er-
schweren. Aus den hohen Gradienten der Anlagenkennlinie insbesondere im Bereich hdufig
vorliegender Windgeschwindigkeiten resultieren bereits bei kleinen Windgeschwindigkeits-
fluktuationen groe Schwankungen der eingespeisten Leistung. Besonders kritisch ist dies
hinsichtlich der dann auftretenden Leistungsgradienten sowie der somit erschwerten
Prognostizierbarkeit aufgrund der Auswirkungen auf die Reservehaltung im Kraftwerkspark
zu bewerten. Zugleich fiihrt die heutige Ausgestaltung der Forderung allerdings zu einer
effektiven und effizienten Ausnutzung der Windenergie an den jeweiligen Standorten bei

gegebenen Forderkosten.

Bei Loslosung von der bisherigen ertrags- und damit nach geltendem EEG auch erlos-
optimierten Auslegung von WEA lassen sich die genannten Problemstellungen hinsichtlich
der Netz- und Marktintegration grundsitzlich mittels einer Verstetigung der
Einspeiseganglinien sowie einer Erhéhung der Volllaststundenzahl der WEA adressieren, da
sich Angebotsspitzen verringern, geringere Streuungen der eingespeisten Leistung und somit
ein groferer Beitrag zur gesicherten Leistung ergeben und die Leistungsgradienten der Wind-
energieeinspeisung verringern. In der Folge konnen Einspeisemengen auch besser
prognostizierbar werden, so dass sich der Flexibilititsbedarf im konventionellen Stromerzeu-

gungssystem verringert.

Die Analysen zeigen, dass verschiedene Anpassungen der bisherigen Auslegung von Wind-
energieanlagen in unterschiedlichem Ausmal zu einer verbesserten Markt- und Netzintegrati-

on dieser Anlagen fiihren kénnen. Mit einer Erhdhung der Nabenhdhe lassen sich in relativ
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geringem Umfang konventionelle Kraftwerkskapazititen einsparen und die fiir den
Prognosefehler der Einspeisung relevanten Leistungsgradienten verringern. Gleichzeitig
steigen mit einer héheren Nabenhohe die Volllaststunden der Anlagen aufgrund der besseren
Windbedingungen. Neben diesen positiven Effekten, ist eine hohere Nabenhdhe aufgrund des
steigenden Energieertrags zusétzlich mit sinkenden spezifischen Kosten verbunden. Insgesamt
ist diese Anpassung somit aus energietechnischen und wirtschaftlichen Aspekten positiv zu
bewerten. Anreize zum Bau hoherer Nabenhdhen existieren bereits aus der heutigen, auf
Energieertragsmaximierung ausgelegten, Forderungsstruktur des EEG heraus. Allerdings

verhindern derzeit hdufig genehmigungsrechtliche Auflagen eine Steigerung der Nabenhohe.

Durch eine Uberdimensionierung der Rotorblattlinge bzw. eine Unterdimensionierung des
Generators und der weiteren elektrischen Komponenten lassen sich die Volllaststunden der
einzelnen WEA ebenfalls erhohen. Durch eine Unterdimensionierung des Generators lésst
sich insbesondere die Haufigkeit groBer Leistungsgradienten und damit auch die Hohe des
Prognosefehlers der Windenergieeinspeisung verringern. Da elektrische Versorgungsnetze
stets auf die maximal zu erwartende Belastung auszulegen sind, konnen durch Unterdimen-
sionierung der WEA-Generatoren und somit Verringerung der auslegungsrelevanten Maxi-
maleinspeisung im Einzelfall weiterhin Einsparungen im Bereich des Netzausbaus auf Vertei-
lungsnetzebene erzielt werden. Allerdings sind bei Unterdimensionierung der einzelnen
WEA-Generatoren zum Erreichen eines bestimmten Energieertrags im Vergleich zur derzeiti-
gen Anlagenauslegung insgesamt deutlich mehr WEA erforderlich. Dies wiirde zum einen die
Kosten zum Erreichen dieser EE-Erzeugung deutlich erh6hen. Zum anderen ist ein héherer
Flachenbedarf fiir die zusitzlichen WEA erforderlich. Die deutliche Kostensteigerung durch
die zusitzlich erforderlichen WEA fiihrt bei dieser Variante dazu, dass zusitzliche Anreize

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

Die Variante einer kontinuierlichen Abregelung der WEA ist insgesamt lediglich mit geringen
positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration verbunden. Durch eine kontinuierliche
Abregelung der WEA lésst sich die Haufigkeit hoher Leistungsgradienten vermindern. Aller-
dings bestehen erhebliche Ertragseinbuflen, welche die spezifischen Anlagenkosten deutlich

erhohen. Diese Variante kann somit nicht empfohlen werden.

Insgesamt zeigt sich somit, dass eine Anpassung der Auslegung der Windenergieanlagen zwar
grundsétzlich zu positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration fithren kann. Aller-

dings sind die damit verbundenen zusétzlichen Kosten teilweise deutlich héher als der Nut-
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zen. Ausnahme bildet die Option einer hoheren Nabenhohe, die bereits heute wirtschaftlich ist

jedoch aufgrund fehlender Genehmigungen hiufig nicht umsetzbar ist.

Erbringung von Systemdienstleistungen (AP 2)

Der sichere Betrieb elektrischer Energieversorgungssysteme erfordert u. a. die Erbringung
verschiedener Systemdienstleistungen, von denen im Zusammenhang mit der Optimierung
der EEG-Forderung insbesondere die Spannungs-Blindleistung-Regelung, die Bereitstellung
ausreichender Kurzschlussleistung und die Leistungs-Frequenz-Regelung, relevant sind. Zum
Thema Leistungs-Frequenz-Regelung wird nachfolgend der insbesondere im Zusammenhang
mit Netzanschlussregeln relevante Aspekt ,,Wirkleistungsreduktion bei Uberfrequenz* disku-

tiert.

Mit fortschreitendem EE-Ausbau stellt sich zunehmend das Problem der ausreichenden Ver-
fiigbarkeit von Systemdienstleistungen, denn diese Dienstleistungen werden bisher iiberwie-
gend bis nahezu ausschlieflich durch konventionelle Erzeugungsanlagen bereitgestellt. Diese
Erzeugungsanlagen werden jedoch zunehmend durch EE-Anlagen verdridngt. Vor diesem
Hintergrund wird vielfach die verstirkte Beteiligung von EE-Anlagen an der Erbringung von
Systemdienstleistungen gefordert. Somit stellt sich also die Frage, welche EE-Anlagen effek-
tiv und effizient welche Systemdienstleistungen erbringen konnen. Dabei ist zu unterscheiden
zwischen Neuanlagen und Bestandsanlagen; bei Bestandsanlagen stellt sich insbesondere die
Frage, ob Anlagen, die bisher nicht in der Lage sind, bestimmte Dienstleistungen zu erbrin-

gen, entsprechend nachgeriistet werden kdnnen und ob dies kosteneffizient moglich ist.

In der Sparte der Windenergieanlagen wurden in der Vergangenheit ein sogenannter System-
dienstleistungsbonus im EEG verankert sowie technische Mindestanforderungen geregelt. Fiir
andere EE-Technologien existieren derartige Bonus-Regelungen nicht. Folglich stellt sich die

Frage, ob es sinnvoll wére, fiir diese Technologien entsprechende Regelungen vorzusehen.
Spannungs-Blindleistungs-Regelung

Die bestehenden oder — mit Blick auf Niederspannungsnetze — in Kiirze in Kraft tretenden
Anforderungen an Erzeugungsanlagen sind unserer Einschidtzung nach technisch notwendig
und sinnvoll, um eine moglichst effiziente Integration von EE-Anlagen in Verteilnetze zu
erreichen. Entscheidend ist, dass diese technisch bedingten Mindestanforderungen zukiinftig

fiir alle Technologien von Erzeugungsanlagen, d. h. EE- wie konventionelle Anlagen, gelten.
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Dann ist es aus unserer Sicht fiir Neuanlagen zukiinftig nicht notwendig und sinnvoll, speziel-
le Forderinstrumente vorzusehen, zumal die Mehrkosten von Anlagen, die mit einer Blindleis-
tungsregelfdhigkeit ausgeriistet sind, nur geringfiigig liber denen einer Anlage ohne entspre-
chende Féhigkeiten liegen. Fiir Altanlagen konnen hingegen Forderinstrumente zur Stimulie-
rung einer Nachriistung der Blindleistungsregelfdhigkeiten sinnvoll sein. Derzeit ist von ca.
17 GW installierter Erzeugungsleistung in Fotovoltaikanlagen auszugehen, die, von wenigen
Ausnahmen abgesehen, keine steuerbare Blindleistungsbereitstellung aufweisen. Im Hinblick
auf den zukiinftigen Netzausbaubedarf halten wir den Nutzen einer Nachriistung bestehender
Fotovoltaikanlagen fiir durchaus nennenswert. Eine Nachriistung ist grundsétzlich technisch
moglich; der hiermit verbundene Aufwand jedoch je nach Anlagentyp unterschiedlich hoch.
In jedem Fall ist zwar nur der Wechselrichter von einer solchen Nachriistung betroffen. Er-
folgt eine Nachriistung durch ein in vielen Fillen mdgliches vergleichsweise preiswertes
Software-Update, so ist dabei zu beachten, dass dies geringfligige Ertragseinbuflen zur Folge
hat. Soll die Nachriistung dagegen ertragsneutral erfolgen, so miisste in jedem Fall der Wech-
selrichter gegen ein Modell mit entsprechend hoéherer Bemessungsleistung ausgetauscht wer-
den, was — da die Kosten eines Wechselrichters immerhin ca. 10 % der Investitionskosten der

gesamten PV-Anlage betragen — nicht sinnvoll erscheint.
Kurzschlussleistungsbereitstellung

Aus technischer Sicht und im Hinblick auf eine Konsistenz mit den Anforderungen an Erzeu-
gungsanlagen mit Netzanschluss in der Mittelspannungsebene erscheint es sinnvoll, Anforde-
rungen insbesondere hinsichtlich einer UVRT-Fahigkeit bei Erzeugungsanlagen mit An-
schluss an Niederspannungsnetze, zu stellen, um zu verhindern, dass bei ungiinstigen Span-
nungseinbriichen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet wird und damit
die gesamte Systemstabilitit gefidhrdet wird. (Eine derartige Anforderung wird derzeit im
Zuge der Novellierung der VDE-FNN Richtlinie zum Anschluss von Erzeugungsanlagen an
NS-Netze erortert.) Da derartige Anforderungen fiir groBere Anlagen (mit Anschluss an Mit-
telspannungsnetze) bereits existieren, und die Funktionalititen grundsitzlich auf kleinere
Anlagen tibertragbar sind, ist davon auszugehen, dass entsprechende technische Ldsungen
auch fiir kleinere Anlagen (mit Anschluss an Niederspannungsnetze) ohne groferen Entwick-
lungsaufwand verfiigbar sind. Die Mehrkosten ergeben sich (da die Dimensionierung der
Wechselrichter unabhéngig von der UVRT-Féhigkeit erfolgt) ausschlieBlich durch die erfor-

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

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

Gesonderte technische Anforderungen sind aus unserer Sicht fiir Neuanlagen nicht notwen-
dig, da die Féahigkeit zur rampenformigen Wirkleistungsregelung ohnehin bereits durch beste-
hende oder derzeit in Abstimmung befindliche Regelwerke gefordert wird. Fiir Altanlagen mit
Anschluss an Niederspanungsnetze halten wir vor dem Hintergrund der mit Frequenzfragen

verbundenen Systemsicherheitsrelevanz Mallnahmen zur Nachriistung fiir sinnvoll.

Eigenverbrauchsregelung fiir Strom aus Fotovoltaikanlagen (AP 3) & Férderung

von Fotovoltaikanlagen bei , Netzparitat” (AP 4)

Die Stromerzeugung aus Fotovoltaikanlagen verursacht innerhalb des EEG die hdchsten
spezifischen Forderkosten. Eine Fortschreibung der Ausweitung der Stromerzeugung aus PV-
Anlagen in den letzten Jahren wird zu einer erheblichen Erhhung der EEG-Umlage und einer
langfristigen Belastung der Stromverbraucher fiihren. Vor diesem Hintergrund ist es erforder-
lich, die Moglichkeiten einer Reduzierung der im Verhiltnis zu anderen EE-Sparten hohen
Forderkosten im Rahmen der fiir das Jahr 2012 vorgesehenen Novellierung des EEG erneut
zu priifen. In diesem Zusammenhang ist auch die Eigenverbrauchsregelung, die im Jahre 2009
eingefiihrt wurde und zunéchst bis zum 1. Januar 2012 befristet ist, ein wichtiger Aspekt. In
direktem Zusammenhang mit dem Eigenverbrauch des Fotovoltaikstroms steht die sogenann-
te ,,Netzparitat”. Félschlicherweise wird mit der Netzparitit hdufig das Erreichen der (be-
triebswirtschaftlichen) Konkurrenzfahigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen assoziiert.
Allerdings bezieht sich die Netzparitdt ausschlielich auf den eigenverbrauchten Strom. D. h.
die Netzparitit ist per Definition erreicht, wenn der Vergiitungssatz (auf Basis der Stromge-
stehungskosten in PV-Anlagen) geringer als die moglichen vermiedenen Kosten einer Substi-
tution von Strombezug der Endverbraucher durch Eigenverbrauch aus PV-Anlagen ist. Bei
Anlagen mit Eigenverbrauchsanteilen unter 100 % fiihrt das Erreichen der Netzparitdt nicht
direkt zur betriebswirtschaftlichen Rentabilitit. Die volkswirtschaftliche Konkurrenzfahigkeit
von PV-Anlagen gegeniiber anderen Technologien ist auch im Fall einer betriebswirtschaftli-

chen Rentabilitét nicht bei Eigenverbrauchsanteilen unter 100 % gegeben.
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Die derzeitige Forderung der Fotovoltaik setzt einen Anreiz zur Maximierung des Energieer-
trags und flihrt somit dazu, dass die PV-Erzeugung zunehmend hautfig oberhalb der momenta-
nen Verbrauchslast liegt. Um eine Ausrichtung der Anlagendimensionierung an der jeweili-
gen Last zu erreichen, miisste die Forderung fiir Eigenverbrauch theoretisch nochmals deut-
lich erhoht werden oder alternativ die Vergiitung fiir eingespeisten Strom deutlich abgesenkt
werden. Die Untersuchungen zeigen, dass eine solche Kopplung von dezentraler Erzeugung
und dezentraler Last allerdings in der Regel lediglich geringe oder keine positiven Effekte fiir
das Gesamtsystem hat. Die derzeitige Forderung setzt zwar einen Anreiz, die PV-Anlage fiir
einen moglichen Eigenverbrauch nutzbar zu machen, um hohere Gesamterldse zu erzielen.
Die Dimensionierung der Anlage diirfte bei der derzeitigen Ausgestaltung jedoch im Wesent-
lichen nicht beeinflusst werden. Durch die zusdtzliche Férderung des Eigenverbrauchs erho-
hen sich die Renditen der Anlagenbetreiber und es entstehen im Wesentlichen reine Mitnah-
meeffekte. Die Auswirkungen auf die Strompreise der Endverbraucher sind zwar lediglich
geringfiigig. In der Tendenz steigen sie aber bei einer hoheren Inanspruchnahme des Eigen-
verbrauchs, da die Gesamtkosten des Elektrizitdtssystems auf eine geringere Verteilungsbasis
umgelegt werden. Somit erfolgt eine Umverteilung der Systemkosten von den PV-

Anlagenbetreibern mit Eigenverbrauchsnutzung zu den restlichen Stromendverbrauchern.

Zudem ist zu beachten, dass ein zunehmender Eigenverbrauch allenfalls mittel- bis langfristig
in Kombination mit dezentralen Speichern und/oder ein an die tatsdchliche Erzeugungsleis-
tung angepasstes Verbrauchsverhalten zu einer netzentlastenden Wirkung fithren kann. Viel-
mehr kann eine von der tatsdchlichen Erzeugungsleistung unabhéngige Anpassung des Verb-
rauchverhaltens kurzfristig ggf. auch dazu fiihren, dass sich die Lastspitzen erhohen und
dadurch sogar ein stirkerer Netzausbau erforderlich ist. Eine nennenswerte netzentlastende
Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt. Beide Effekte
sind allerdings als untergeordnet gegeniiber der Zunahme der Netzkosten einzuordnen, die

sich ohnehin durch den Zubau der dezentralen Erzeugungsanlagen ergibt.

Da insgesamt keine wesentlichen positiven Effekte mit einem zunehmenden Eigenverbrauch
verbunden sind und in der Tendenz die Strompreise fiir den Endverbraucher steigen werden,
wird von einer Beibehaltung der Eigenverbrauchsforderung abgeraten. Der Wegfall von

Einnahmen der 6ffentlichen Hand bestirkt dieses Ergebnis zusitzlich.

Spatestens ab dem Erreichen der Netzparitét ist eine zusétzliche Forderung des Eigenver-

brauchs nicht mehr relevant. Auf Grundlage der derzeitigen Ausgestaltung des EEG sowie der
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mittelfristigen PV-Zubauprognose des IE Leipzig ist dieser Zeitpunkt fiir das Jahr 2013 zu
erwarten. Sobald die Netzparitét erreicht ist, kann die Vergiitung fiir PV-Dachanlagen theore-
tisch vollstindig eingestellt werden, da der EE-Betreiber eingesparte Strombezugskosten
gegen seine Stromgestehungskosten der PV-Anlage rechnen kann. Damit wiirden zunichst
lediglich diejenigen PV-Anlagen zugebaut werden, die einen Eigenverbrauchsanteil von 100
% erreichen konnen. Dieser Anteil ldsst sich insbesondere erreichen, in dem die Anlage auf
die Hohe der Last dimensioniert wird. Wiirde die Forderung géinzlich eingestellt werden,
wiirden somit deutlich kleinere PV-Anlagen zugebaut werden. Die kleinere Dimensionierung
der Anlage ist jedoch wiederum mit hoheren Stromgestehungskosten verbunden. Somit ist zu
erwarten, dass zumindest fiir eine bestimmte Zeit vergleichsweise weniger PV-Zubau bezogen

auf die neu installierte Leistung erfolgt.

Eine Erhohung des Eigenverbrauchanteils kann alternativ auch iiber einen dezentralen Spei-
cher erfolgen. Allerdings sind die derzeitigen Speichersysteme noch sehr teuer. Im Rahmen
der Analyse konnte gezeigt werden, dass der Zubau eines dezentralen Speichers fiir PV-Strom
aus kleinen Dachanlangen lediglich durch massive zusétzliche Forderung des Eigenver-
brauchs angereizt werden kann. Die Forderung des eigenverbrauchten PV-Stroms fiir einen
EV-Anteil von mehr als 30% miisste von derzeit 16,74 €-Cent je kWh auf mehr als 100 €-
Cent je kWh ansteigen, damit sich eine Speicherinvestition zur Erhéhung des EV-Anteils von
30% auf 47% lohnt. Diese massive Erhohung der Forderung wirkt sich insbesondere steigernd
auf die Endverbraucherpreise fiir Strom aus. Dabei steigen neben der EEG-Umlage zusétzlich
auch die Netznutzungsentgelte sowie die Mehrwertsteuer. Neben den hoheren Kosten ver-
mindert die Speicherung von PV-Strom aufgrund der Wirkungsgradverluste auch die EE-
Erzeugungs- bzw. -Einspeisemenge. Selbst im optimistischen Fall einer unterstellten deutli-
chen Verminderung der Investitionskosten miisste im Jahr 2020 der Eigenverbrauch fiir den
EV-Anteil iiber 30% noch mit 16 €-Cent je kWh (nominal) vergiitet werden. Insgesamt zeigt
sich, dass die wirksame Stimulierung eines Speicherzubaus nur mit massiver finanzieller
Hilfe erfolgen kann. Die Hohe der erforderlichen Forderung kann 6konomisch nicht gerecht-

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

Durch eine mdglichst niedrige Vergiitung oder gar ein Auslaufen der Forderung fiir einge-
speisten PV-Strom lassen sich ab Erreichen der Netzparitit die EEG-Forderkosten und damit
die EEG-Umlage deutlich reduzieren. Dabei ist jedoch zu beachten, dass der daraus resultie-

rende steigende Anteil des Eigenverbrauchs die spezifischen Netznutzungsentgelte und die
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KWK-Umlage erhdhen wiirde sowie die Einnahmen der 6ffentlichen Hand aus Stromsteuern,
Mehrwertsteuern und Konzessionsabgaben senken wiirde. D. h. bei Erreichung der Netzpari-
tdt und einer Einstellung der direkten Forderung iiber das EEG werden aus volkswirtschaftli-
cher Perspektive indirekte Subventionen durch die Entlastungen des Eigenverbrauchsanteils
von Steuern und Abgaben sowie einer nicht verursachungsgerechten Reduktion der Netznut-
zungsentgelte fiir PV-Anlagen gewihrt. Dies ist bei der Festlegung der Vergiitungshéhen im
Rahmen des EEGs zu berticksichtigen.

Eine Fortfiihrung der Eigenverbrauchsférderung fiir Anlagen mit Inbetriebnahmejahr nach
2011 kann somit nicht empfohlen werden. Zudem ist bei der zukiinftigen Ausgestaltung bei
Erreichung der Netzparitit die indirekte Subventionierung von Eigenverbrauch bei der Aus-
gestaltung der Forderung zu beriicksichtigen. Spitestens bei einem deutlichen Uberschreiten
der Netzparitét sollte die direkte Forderung vollstandig eingestellt werden, um einen massiven
Zubau, der auch zu diesem Zeitpunkt volkswirtschaftliche Kosten verursacht, nicht zusétzlich

zu stimulieren.

Vergiitungssystem Biomasse / Biogas (AP 5)

Die Stromerzeugung auf Basis von Bioenergie wurde iiber die Forderung des EEG in den
letzten Jahren erheblich ausgeweitet. Zur Erreichung von aktuellen politischen Zielsetzungen
zur zukiinftigen Erhohung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromversorgung wird

eine nennenswerte weitere Ausweitung der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie avisiert.

Beim weiteren Ausbau der Stromerzeugung auf Basis von Bioenergie wird der Ausgestaltung
des Vergiitungssystems innerhalb des EEGs eine wesentliche Bedeutung zukommen. Dabei

ist absehbar, dass die heutige Ausgestaltung in ihren Grundsétzen {iberpriift werden muss.

Im Rahmen der EEG-Novelle empfehlen wir als zentrales Element einen Systemwechsel fiir
Bioenergieanlagen. Die Einfilhrung eines Marktpramienmodell fiir Neuanlagen ohne
Optionalitdt zur Festpreisvergiitung ist zu empfehlen, um die Wertigkeit der Stromerzeugung
aus biogenen Brennstoffen zu erhhen und Bedarfssignale der Warme- und Elektrizitdtsmérk-
te effizient und vollstdndig bei der Auslegung und dem Betrieb der Anlagen zu nutzen. Das
Festpreisvergilitungssystem mit den im Folgenden dargestellten Anpassungen sollte fiir Neu-

anlagen folglich als reines Referenzsystem zur Bestimmung der Bonuszahlungen bestehen

bleiben.
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Bei der Anpassung dieses Referenzsystems ist eine erhebliche Vereinfachung der heutigen
Komplexitit der Differenzierungen nach Anlagengrofe sowie Grund- und Bonuszahlungen

erforderlich.

Im Bereich der Grundvergiitung wird eine sukzessive Verringerung der Differenzierung nach
AnlagengroBBen empfohlen. Im Rahmen der anstehenden Novellierung kann dies kurzfristig
iiber eine deutliche Reduzierung der Grundvergiitungssitze im Bereich der Anlagen mit ge-
ringer Leistung erfolgen. Durch eine entsprechende unterschiedliche Ausgestaltung der De-

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

Im Bereich der Bonuszahlungen ist eine Abschaffung des Formaldehydbonus und des Tech-
nologienbonus fiir die Verwendung von sog. innovativen Stromerzeugungstechnologien zu
empfehlen. Der Technologiebonus fiir die Aufbereitung von Biogas auf Erdgasqualitdt und
Einspeisung ins Erdgasnetz sollte langfristig von der Férderung der Stromerzeugung entkop-
pelt und entsprechend erh6ht werden. Kurzfristig kann die Verringerung der Differenzierung
der Grundvergiitung nach Anlagengrof3e bei einer moderaten Anhebung des Technologiebo-
nus fiir Aufbereitung und Einspeisung des Biogases die energetische und 6konomische Effizi-

enz der Verwertung erhohen.

Auch beim KWK-Bonus ist eine Abschaffung zu empfehlen. Der zusdtzliche Anreiz einer
gekoppelten Strom- und Wiarmeerzeugung ist vor dem Hintergrund einer energetisch und
okonomisch effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der Stromerzeugung sowie der
Kopplung der Erzeugung an die Bedarfssignale der Mirkte nicht nachhaltig. Eine Beriicksich-
tigung der tatsdchlichen Bedarfssignale der Markte ist bei einer Einfiihrung des Marktpra-
mienmodells eine Voraussetzung einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der

Stromerzeugung.

Beim NaWaRo-Bonus sind insbesondere die Hohe der Boni sowie — in Analogie zu den
Grundvergiitungssitzen — die Kopplung an die Anlagenleistung zu reduzieren. Bei der Festle-
gung der NaWaRo-Boni sollten Nutzungs- und Flachenkonkurrenzen sowie Aspekte des
Umwelt- und Klimaschutzes Beriicksichtigung finden, um Fehlentwicklungen, wie z. B.
Importe von Bioenergie und Anreize zu Monokulturen, zu vermeiden. Eine Stromerzeugung
auf Basis biogener Brennstoffe mit erforderlichen Verglitungssitzen von zum Teil deutlich
iiber 15 Cent je kWh als Grundlasterzeugung ist vor dem Hintergrund fehlender zu erwarten-
den Kostendegressionen langfristig nicht sinnvoll. Der Giillebonus sollte vom NaWaRo-

Bonus entkoppelt werden. Insbesondere sollte der Giillebonus ausschlieBlich auf die Stromer-
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zeugung aus Giille gezahlt werden. Der feste Grenzwert von einem Massenanteil von jederzeit

30 % sollte unter dieser Voraussetzung entfallen.

Mittel- und langfristig ist eine weitere Umstellung der Forderung von biogenen Brennstoffen
anzustreben. Die skizzierten Ansitze zur Anpassung der Stromerzeugung auf Basis biogener
Brennstoffe im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle sollten fortgefiihrt werden; dabei ist
eine Harmonisierung der Forderinstrumente und ordnungspolitischen Regelungen bei unter-
schiedlichen Nutzungen von Bioenergie anzustreben, um der Nutzungskonkurrenz sowie den
negativen Auswirkungen konkurrierender Forderinstrumente gerecht zu werden. Zugleich
fiihrt eine starker marktbasierte Forderung zu einer effizienten Nutzung von biogenen Brenn-
stoffen, und eine harmonisierte Forderung erhéht den Technologiewettbewerb innerhalb der
Erzeugungstechniken. Andererseits miissen Flachenkonkurrenzen zur Nahrungsmittel- und
Grundstoffproduktion sowie Aspekte des Umwelt- und Klimaschutzes auch mittel- und lang-
fristig regelméBig gepriift werden, um Fehlentwicklungen zu vermeiden. In diesem Zusam-
menhang ist nicht nur eine Uberpriifung der Forderinstrumente erforderlich, sondern es sollte
auch die Nutzung von Flichenpotenzialen fiir unterschiedliche Anwendungszwecke innerhalb
und auBerhalb des Bioenergiebereichs sowie die Problematik bei Importen von biogenen

Brennstoffen mit einbezogen werden.

Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt (AP6)

Durch den zunehmenden EE-Ausbau steigt der Bedarf an Regelenergie zur Sicherstellung der
Systembilanz (d. h. des momentanen Gleichgewichts von Erzeugung und Verbrauch), weil
erhebliche Anteile der EE-Erzeugung dargebotsabhéngig sind und ihre Erzeugung somit nur —

mit begrenzter Genauigkeit — prognostiziert werden kann.

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

tembilanz beitragen konnen.

Das technisch-wirtschaftliche Potenzial der EE-Anlagen hierzu ist grundsitzlich groB. So
konnen disponible Anlagen sowohl positive als auch negative Regelenergie erbringen und
zudem die Priqualifikationsbedingungen fiir die Teilnahme an den bestehenden Regelener-
giemirkten — ggf. durch Poolung — erfiillen. Dargebotsabhéngige Anlagen weisen zumindest
ein hohes Potenzial fiir negative Regelenergie auf, erfiillen jedoch nicht die Bedingungen zur

Teilnahme an den Regelenergiemirkten.
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Basis der nachfolgenden Vorschldge ist die in Abstimmung mit dem Auftraggeber getroffene

Annahme, dass zur verbesserten Marktintegration von EE-Anlagen ziigig ein Marktpramien-

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

nahmequote hin ausgelegt wird, wobei Mitnahmeeffekte soweit wie moglich ausgeschlossen

werden. Die Flexibilitdtspotenziale der EE-Anlagen konnen dann in zwei einander ergénzen-

den Marktsegmenten auf effiziente Weise weitgehend gehoben werden:

Nutzung des Intradaymarkts zur Sicherstellung der Systembilanz — Der Intradaymarkt ist
rein arbeitspreisbasiert, d. h. er bietet weder eine Verglitung fiir noch stellt er Anforderun-
gen an die Vorhaltung von Leistung {liber bestimmte Zeitrdume. Er steht damit disponiblen
EE-Anlagen in positiver und negativer Richtung und allen anderen, insbesondere
dargebotsabhéngigen, EE-Anlagen wenigstens in negativer Richtung offen. Eine Be-
schrinkung auf Anlagen in der Direktvermarktung (ggf. inkl. MPM) ist aus organisatori-
scher und regulatorischer Sicht sinnvoll und wiirde unter den o. g. Annahmen das Potenzial

weitgehend erschlieBen.

Durch Teilnahme der EE-Anlagen wiirde die Angebotsseite verbreitert. Ggf. konnte in ei-
nem spiteren Schritt eine weitere Kostensenkung durch Reduktion der vorzuhaltenden
Regelleistung erzielt werden. Nachfrageseitig ergibt sich eine Belebung schon allein da-
durch, dass bei zunehmender EE-Direktvermarktung auch bei Bilanzkreisverantwortlichen
mit hohem EE-Anteil (und nicht nur bei den Ubertragungsnetzbetreibern) ein steigender
Bedarf an Flexibilitdt entsteht. Um die Nachfrageseite weiter zu stirken, sollte der
Intradaymarkt technisch-organisatorisch weiterentwickelt werden, indem die Gate-Closure
verkiirzt und Viertelstundenprodukte eingefiihrt werden. Dariiber hinaus sollten Ubertra-
gungsnetzbetreiber den Intradaymarkt zur Beschaffung von Regelenergie — als Komple-

ment fiir den Abruf von Minutenreserveenergie — nutzen diirfen.

Teilnahme von EE-Anlagen an bestehenden Regelenergiemdrkten — Auch hier schlagen
wir auf Basis der o. g. Annahmen vor, die Teilnahme auf EE-Anlagen in der Direktver-
marktung (ggf. inkl. MPM) zu beschrianken. Fiir disponible Anlagen, die die technischen
Voraussetzungen erfiillen, diirfte das MPM ohnehin wirtschaftlich attraktiv sein; zudem
sind bei Direktvermarktung die organisatorischen Anforderungen (Bilanzkreiszugehorig-
keit, Fahrplanabwicklung) ohne Weiteres erfiillt. Dariiber hinaus wird auf diese Weise aber

eine Marktverzerrung verringert, die dadurch entstiinde, dass EE-Anlagen in der festen
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Einspeisevergiitung fiir das Bietverhalten bzgl. der Leistungspreise andere Voraussetzun-

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

Um die o. g. Vorschldge umzusetzen, sind eine Reihe rechtlicher Aspekte zu beachten. So
muss einerseits flir EE-Anlagen in der Direktvermarktung die Zuldssigkeit der Vermarktung
von Regelenergie sichergestellt werden (betrifft v. a. § 8 Abs. 3, § 56 Abs. 1 EEG), wihrend
fiir Anlagen in der festen Einspeisevergiitung die Unzuldssigkeit fixiert werden muss (Anpas-
sung von § 16 Abs. 4 EEG). Um es Ubertragungsnetzbetreibern zu ermdglichen, Energie zum
Bilanzausgleich am Intradaymarkt zu beschaffen, ist eine weitere Anderung oder Klarstellung
des Rechtsrahmens erforderlich, in die u. a. das EnWG sowie die StromNEV und StromNZV

einzubeziehen sind.

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

Die Kosten der Forderung der Erneuerbaren Energien durch das EEG sind iiber die EEG-
Umlage letztendlich von den Letztverbrauchern zu tragen. Dabei haben sog. privilegierte
Letztverbraucher gemil3 § 40 bis 44 EEG einen unterproportionalen Anteil der Kosten - bezo-
gen auf ihren Stromverbrauch - zu tragen und zahlen unabhéngig von den Forderkosten ma-
ximal eine reduzierte EEG-Umlage von 0,5 Cent je kWh. Die {ibrigen, nicht privilegierten
Letztverbraucher miissen proportional zu ihrem Stromverbrauch die verbleibenden Kosten der

Forderung tragen.

Im EEG ist eine Ausnahme von dieser solidarischen Finanzierung durch die nicht-
privilegierten Letztverbraucher vorgesehen. Die Ausnahme von dieser Regelung ergibt sich
durch § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG: ,, Dies gilt nicht fiir Elektrizitdtsversorgungsunternehmen,
die, bezogen auf die gesamte von ihnen gelieferte Strommenge, mindestens 50 Prozent Strom

im Sinne der §§ 23 bis 33 liefern.

Nach allgemeiner Auslegung dieser Regelung - des sog. ,,Griinstromprivilegs* - bedeutet dies,
dass Elektrizitdtsversorgungsunternechmen (EVU), die im Jahresdurchschnitt mindestens 50 %
des an Letztverbraucher gelieferten Stroms aus EEG-Anlagen mit Vergilitungsanspruch in der
Direktvermarktung nach § 17 EEG beziehen, keine EEG-Umlage tragen bzw. den Letztver-

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

Die Analysen zeigen, dass durch das sog. Griinstromprivileg in den nédchsten Jahren erhebli-

che zusdtzliche Erhohungen der spezifischen EEG-Umlage fiir nicht privilegierte Letztver-
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braucher zu erwarten sind. Vermeintliche Vorteile von Letztverbrauchern, die liber das Griin-
stromprivileg von der EEG-Umlage befreit sind, werden sich dabei nicht ergeben. Die Betrei-
ber von EEG-Anlagen, bei denen sich eine Direktvermarktung in Verbindung mit dem Griin-
stromprivileg wirtschaftlich rechnet, werden tiber zusitzliche Erlose, sog. windfall profits* die
Vorteile weitgehend abschopfen. Dies fithrt zu Mehrkosten der Forderung Erneuerbarer Ener-

gien bei allen nicht-privilegierten Letztverbrauchern im erheblichen Ausma@.

Die Analysen zeigen, dass das Griinstromprivileg fiir eine Férderung Erneuerbarer Energien
innerhalb des EEG und einer Markt- und Netzintegration nicht geeignet ist. Die aktuelle
Anpassung durch eine reduzierte Befreiung von der EEG-Umlage kann zwar die quantitativen
Auswirkungen auf die EEG-Umlage reduzieren, die grundsitzliche Schwéche und Inkonsis-
tenz des Instruments zu anderen Fordermechanismen des EEG bleibt jedoch erhalten. Weitere
Moglichkeiten einer Anpassung, wie z. B. einer Erh6hung des notwendigen Anteils an Strom
aus EEG-Anlagen, der erforderlich ist, um von der EEG-Umlage befreit zu werden, konnen
die zahlreichen negativen Folgewirkungen zwar ebenfalls lindern, aber nicht beseitigen. Im
Rahmen einer Forderung iiber eine feste Einspeisevergiitung erginzt um ein Marktprdmien-
modell, stellt die Direktvermarktung mit Griinstromprivileg keine sinnvolle Ergénzung in
Form einer zusitzlichen Option dar. Als abschlieBende Empfehlung kann daher ausschliefSlich
die Abschaffung des Griinstromprivilegs in seiner heutigen Form und grundsédtzlichen Syste-

matik empfohlen werden.

Sollte weiterhin eine Forderung von Griinstromprodukten im Rahmen des EEGs gewollt sein
und gerade entwickelnde Handels-, Vertriebs- und Organisationsstrukturen genutzt werden,
sollte dies nicht ohne Beriicksichtigung und unabhéngig von der geplanten Einfiihrung des
optionalen Marktprdmienmodells erfolgen. Das optionale Marktprdmienmodell kann, wenn es
im Rahmen der EEG-Novelle eingefiihrt wird, ab Anfang des Jahres 2012 bei einer entspre-
chenden Ergdnzung die Funktion einer Weiterentwicklung einer Férderung von Griinstrom-
produkten iibernehmen. In diesem Zusammenhang sollte gepriift werden, ob die Integration
des Griinstromprivilegs — im Sinne einer Verbesserung der Rahmenbedingungen fiir Griin-

stromprodukte — in das optionale Marktpramienmodell sinnvoll, mdglich und zielfiihrend ist.
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Zusatzuntersuchung zur zukiinftigen Ausgestaltung der Vergiitungsregelung fiir

Fotovoltaikanlagen (AP 8)

Aufgrund der — im Verhiltnis z. B. zu Windenergie — hohen EEG-Vergiitungssitze fiir Foto-
voltaik (PV) einerseits und der geringen Zahlen von Sonnenstunden in Deutschland und
dadurch bedingt niedrigen Volllaststundenzahl der Anlagen fiihrt der hohe Zubau an PV-
Anlagen in den vergangenen Jahren dazu, dass der Anteil der Fotovoltaik an den gesamten
EEG-Forderkosten sehr hoch, der Anteil an der gesamten in EEG-Anlagen erzeugten Energie
jedoch vergleichsweise klein ist. Die — in Erkenntnis dieser volkswirtschaftlich nachteilig
eingeschdtzten Entwicklung — auBlerplanmafigen Kiirzungen der Vergiitung fiir PV-Anlagen
im Jahr 2010 haben dabei nicht zu der avisierten Verringerung des Zubaus und der Kosten
gefithrt.! Grundsitzlich zeigt sich, dass das im Jahr 2009 eingefiihrte Konzept des ,,atmenden
Deckels®, d. h. eine explizite Steuerung der Zubaumenge von PV-Anlagen iiber eine flexible,
vom beobachteten Zubau abhédngige Degression der Vergiitung fiir PV-Anlagen, nur bei
einem ausreichend schnellen und ausgeprigten Anpassungsmechanismus erfolgreich einge-
setzt werden kann, um politisch vorgegebene Mengen- und Ausbauziele zu erreichen. Das
BMWi hat deshalb Consentec und r2b energy consulting in einer Zusatzuntersuchung zum
vorliegenden Gutachten mit der Entwicklung eines nachhaltigen Konzepts fiir eine wirksame

Mengensteuerung unter dem Konzept des ,,atmenden Deckels* beauftragt.

Dabei erfordert eine Mengensteuerung, gerade wenn sie iiber eine flexible Degressionsrege-
lung erfolgen soll und damit Mehr- bzw. Mindermengen in einzelnen Perioden bewusst ak-
zeptiert, sinnvollerweise einen Ansatz mit mehrjdhrigen Zielen, z. B. den Zeitraum bis 2020
iiberspannend. Dabei zeigt sich, dass flir die Erreichung der Ausbauziele der dem Energie-
konzept zugrundeliegenden Energieszenarien mit einer installierten PV-Anlagenleistung von
ca. 33 GW ein jihrlicher Zubau von ca. 1.500 MW zielfiihrend erscheint. Wichtig ist, dass
1.500 MW dabei als jéhrlicher Durchschnittswert betrachtet werden muss. Das Prinzip der
flexiblen Vergiitungsdegression iiber einen ,,atmenden Deckel*“ akzeptiert bewusst, dass in

einzelnen betrachteten Perioden jéhrliche Ausbauziele iiber- oder untererfiillt werden und

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

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

Auswirkungen auf die Vergiitungssitze, den Ausbau und die Kostenbelastung der Fotovoltaik haben.
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leitet daraus Konsequenzen fiir die Vergiitungsentwicklung ab. Bei der Ausgestaltung einer
Vergiitungsregelung mit flexibler Degression halten wir es deshalb zwar fiir dringend gebo-
ten, die Abweichungen in einzelnen Perioden vom angestrebten Mittelwert so stark wie mog-
lich zu begrenzen. Da sie aber mit dem Prinzip des ,,atmenden Deckels* nicht zu vermeiden
sind, ist es wichtig, Zielmengen als jéhrliche Durchschnittswerte zu interpretieren, so dass
Uber- oder Untererfiillungen von Ausbauzielen in den Folgeperioden automatisch durch einen
Anpassungsmechanismus kompensiert werden konnen. Sollen Mengenziele hingegen auch

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

Der Zielkorridor eines Zubaus von 1.500 MW p.a. in den nichsten Jahren kann als ein suk-
zessiver Ubergang zu einer marktgetriebenen Zubauentwicklung angesehen werden, der einen
unerwiinschten kurzfristigen Zubaustopp in Deutschland verhindert und eine Uberleitung zu
einem Zubau in Deutschland in Anwendungsfillen, in denen bei hohen Eigenverbrauchsantei-
len und guten Standortbedingungen die Stromerzeugung zumindest betriebswirtschaftlich

rentabel ist, ermoglicht.

Die stabile Erreichung von Zubaumengenzielen iiber mehrere Perioden hinweg mit einer ,ex-
ante‘ fixen oder zumindest determiniert gestaffelten Vergilitungsregelung ist nicht oder nur mit
sehr hohen Ungenauigkeiten moglich. Insbesondere verbleiben selbst bei exakter Approxima-
tion der erwarteten Kostendegressionen signifikante Unsicherheiten iiber die Hohe und Aus-

schopfung des jeweiligen Zubaupotenzials.

Wir schlagen deshalb eine Vergiitungsregelung mit flexibler Degression der Vergiitungssitze
vor, die auf einem selbstlernenden und somit automatisch nachsteuernden Mechanismus
beruht, der keine periodischen Neujustierungen erfordert. Insbesondere beruht der von uns
vorgeschlagene Mechanismus ausschlieBlich auf einer Beobachtung des tatsdchlichen PV-
Zubaus und seiner Reaktion auf Vergilitungsanpassungen. Dabei wird die Vergiitung in der
Folgeperiode iiber einen sogenannten dkonomischen Regelkreis, d. h. eine Ubertragung aus
technischen Prozessen bekannter Regelungsmechanismen auf 6konomische Fragestellungen,

bestimmt.

Bei der Anwendung des vorgeschlagenen Mechanismus zur periodischen Vergiitungsanpas-
sung sollte der Anfangsvergiitungssatz so festgelegt werden, dass nicht bereits zu Beginn der
Anwendung eine allein dadurch bedingte und somit mit dem Anpassungsmechanismus nicht
in Verbindung stehende deutliche Abweichung von der angestrebten Zielmenge droht. Insbe-

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

liegen.

Bzgl. der periodischen Vergiitungsdnderungen sind die Verzogerungen zwischen Erfassungs-
zeitraum des Zubaus und Wirksamkeit der Vergiitungsdnderung moglichst gering zu halten.
Dabei sind jedoch evtl. Saisonalitdten im Zubau und Mindestzeitriume zur Gewdhrleistung

einer angemessenen Sicherheit fiir Investoren zu beachten.

In beispielhaften Betrachtungen wurde die grundsétzliche Leistungsfahigkeit des vorgeschla-
genen selbsttitig nachsteuernden Regelungsmechanismus zur Bestimmung der flexiblen
Degression der PV-Vergiitung und insbesondere die Uberlegenheit gegeniiber bisher disku-
tierten fest parametrierten und nicht nachsteuernden Ansitzen nachgewiesen. Durch die fle-
xible Reaktion auf unbekannte Entwicklungen mit allméihlicher Steigerung der Degressions-
hohe wird eine Zubausteuerung im Sinne des ,,atmenden Deckels®, d. h. ohne sprunghafte und

fixe Zubaubegrenzungen, erreicht.

Abschédtzungen zu den Auswirkungen der Umstellung des Fordermechanismus zeigen ein
Potenzial der Kostenreduktion gegeniiber der heutigen Ausgestaltung der PV-Forderung in
Hohe von ca. 900 Mio. € p.a. ab dem Jahr 2015 auf, ohne dass nennenswerte Effekte hinsicht-
lich des Ausbaus des Anteils der Erneuerbaren Energie an der Stromversorgung resultieren
oder die weitere Technologieentwicklung der Fotovoltaik sowie die Solarindustrie in
Deutschland strukturell gefdhrdet wiirden. Somit konnen die erheblichen Kosten der PV-
Forderung, die bereits fiir die heute installierten Anlagen zu Belastungen der Verbraucher von
etwa 6 Mrd. € p.a. in den nichsten 20 Jahren fiihren, trotz weiterer Erh6hungen langfristig

begrenzt werden.

Im Rahmen einer weiteren Zusatzuntersuchung hat das BMWi die r2b energy consulting
GmbH beauftragt, die Analyse des vorgeschlagenen Vergiitungsmodells fiir PV-Anlagen
durch eine zusétzliche quantitative Analyse zu ergénzen. Ziel dieser Analyse ist es, die bereits
in den vorherigen Abschnitten erlduterten Wirkungsmechanismen und an Beispielen darge-
stellten Auswirkungen, umfassend zu untersuchen. Dabei wird die Unsicherheit iiber zukiinf-
tige Entwicklungen insbesondere hinsichtlich der Kostendegressionen von PV-Anlagen sowie
der Geschwindigkeit des Zubaus von PV-Anlagen beriicksichtigt. Die Unsicherheiten werden

dabei mit Eintrittswahrscheinlichkeiten belegt.

Die Ergebnisse der Simulationsrechnungen zeigen, dass das vorgeschlagene Vergiitungssys-

tem bei entsprechender Parametrierung des PI-Reglers eine Mengensteuerung deutlich effek-
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tiver gewédhrleisten kann als das aktuelle Verglitungssystem. Mit einer Einfiihrung des vorge-
schlagenen Vergiitungsmodells wire somit eine erheblich besserer Vorhersage der Entwick-
lung der installierten Leistung von PV-Anlagen und der damit verbundenen Forderkosten als
beim aktuellen Vergiitungsmodell moglich. Zugleich zeigen die Simulationsergebnisse aber
auch, dass eine Reduktion der fiir den zukiinftigen Zubau von PV-Anlagen anfallenden For-
derkosten eine Verringerung des Mengenziels voraussetzt. Eine Umsetzung des vorgeschla-
genen Vergiitungssystems ohne Anpassung der Mengenziele kann lediglich das Risiko uner-
wiinschter Entwicklungen sowohl hinsichtlich des Zubaus als auch hinsichtlich der Entwick-
lung der Forderkosten deutlich begrenzen. Wird das Mengenziel bei einer Umsetzung des
vorgeschlagenen Vergiitungssystems zusétzlich auf 1.500 MW, reduziert konnen hingegen
die Brutto-Forderkosten im Erwartungswert, die fiir die ab dem Jahr 2012 zugebaute Leistung

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

Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen einer Anpassung der

Forderbedingungen fiir Windenergie Offshore (AP 9)

Das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie (BMWi) hat die r2b energy consul-
ting GmbH im Rahmen einer Zusatzuntersuchung beauftragt, die Auswirkungen der vorgese-
henen Anderungen der Férderung Windenergie-Offshore innerhalb des EEGs zu untersuchen.
Dabei werden einerseits die Auswirkungen auf die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir
Investoren und andererseits die Auswirkungen auf die jdhrlichen Netto-Forderkosten (EEG-
Umlage) sowie auf die kumulierten Netto-Forderkosten liber den gesamten Betriebszeitraum
der Anlagen analysiert. Das EEGy;, sieht gegeniiber dem EEGjgg9 drei wesentliche Anpas-
sungen der Forderung der Windenergie-Offshore vor, die im Rahmen dieser Untersuchung

hinsichtlich ihrer Auswirkungen analysiert werden:

Der Zeitpunkt des Beginns der Degression der Vergiitungssiatze wird vom 01.01.2015 auf den
01.01.2018 verschoben. Zugleich wird die Degression ab diesem Zeitpunkt von 5 % auf 7 %
p. a. erhoht.

Die Anfangsvergiitung wird durch die Integration des sog. ,Sprinter-Bonus‘ in die Anfangs-
vergiitung von 13 auf 15 Cent je kWh erhoht, was gegeniiber dem EEGgg9 implizit zu einer
Verlangerung des ,Sprinter-Bonus® auf unbestimmte Zeit flihrt, wihrend nach dem EEGygg9
eine Abschaffung zum 01.01.2016 fiir ab diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommene Anla-

gen geplant war.
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Es wird ein sog. optionales Stauchungsmodell fiir Anlagen, die vor dem 1. Januar 2018 in
Betrieb genommen werden, eingefiihrt.” Der Anlagenbetreiber erhilt in diesem Fall einen
erhohten Anfangsvergiitungssatz von 19 Cent je kWh fiir einen Zeitraum von acht Jahren ab
Inbetriebnahme, anstatt fiir den urspriinglichen Zeitraum der Anfangsvergiitung von zwolf
Jahren ab Inbetriebnahme einen Anfangsvergiitungssatz von 15 Cent je kWh zu erhalten. Die
Absenkung des Vergiitungssatzes auf die Grundvergiitung setzt beim Stauchungsmodell somit
vier Jahre friiher ein. Bei einer Verldngerung des Zeitraums der Anfangsvergiitung aufgrund
der Regelungen zur Wassertiefe und zur Entfernung von der Kiiste wird, wie bei der ur-
spriinglichen Regelung, auch beim optionalen Stauchungsmodell fiir den relevanten Verlange-

rungszeitraum ein Vergiitungssatz in Hohe von 15 Cent je kWh gewahrt.

Die Ergebnisse der Analyse zeigen, dass die Verbesserungen der wirtschaftlichen Anreize fiir
Investoren in Windenergie-Offshore im Rahmen der EEG-Novelle zu zusétzlichen Impulsen
fiir einen dynamischen Ausbau fithren werden. Kurzfristig folgen diese Impulse insbesondere
aus der Einfithrung des optionalen Stauchungsmodells. Mittel- und langfristig werden diese
im Vergleich zu den Regelungen des EEG2g99 durch eine implizite Beibehaltung des Sprinter-
Bonus mittels der Erhdhung der Anfangsvergiitung und den verdnderten Degressionsregeln

weiter verstarkt.

Zugleich sind mit diesen Verdnderungen zusdtzliche Belastungen der Endverbraucher im
Rahmen der EEG-Umlage in erheblichem AusmaR verbunden. Insbesondere in den Jahren bis
2020 kann dies zu einer weiteren Erhohung der EEG-Umlage von rund 1 Mrd. €,¢;; flihren.
Ohne Berticksichtigung von Verdnderungen der Ausbaudynamik steigen bei einem Zubau von
jeweils 1.000 MW in den Jahren von 2012 bis 2020 die mit einem volkswirtschaftlichen
Zinssatz diskontierte Summe der Netto-Forderkosten iiber den gesamten Betriebszeitraum um

mehr als 45 % auf 19,4 Mrd. €5011.

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

Kostenentwicklung in den néchsten Jahren einem stetigen Evaluierungsprozess zu unterzichen

Dabei ist eine optionale Wahl zwischen ,,normalem* Vergiitungsmodell und dem Stauchungsmodell vorge-
sehen. Aufgrund der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit des Stauchungsmodells gegeniiber dem ,,normalen*
Vergiitungsmodell ist davon auszugehen, dass Anlagentreiber sich (iiberwiegend) fiir das Stauchungsmodell

entscheiden werden.
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und die Forderbedingungen ggf. kurzfristig anzupassen. Insbesondere ist die inhdrente Gefahr
gegeben, dass Kostenreduktionen in den nédchsten Jahren nicht durch entsprechende Redukti-
onen der Vergiitungssidtze kompensiert werden. Dies kann einerseits zu erheblichen uner-
wiinschten Mitnahmeeffekten durch Anlagenbetreiber fiihren. Andererseits kann sich die
Ausbaudynamik vom gewlinschten Zielpfad entfernen. Dieses wire insbesondere in der frii-
hen Entwicklungsphase, in der eine Forderung mit Vergiitungssidtzen weit oberhalb des
Marktwertes der erzeugten Energie erforderlich ist, nicht wiinschenswert, und kdnnte zu einer

weitaus stirkeren Belastung der Verbraucher im Rahmen der EEG-Umlage fiihren.

Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen der bestehenden EEG-Anlagen mit

Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 (AP 10)

Im Rahmen einer Zusatzuntersuchung hat das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Techno-
logie (BMWi) die r2b energy consulting GmbH beauftragt, die in Zukunft - ab dem Jahr 2012
- anfallenden Kosten der Forderung fiir die bereits bestehenden EEG-Anlagen (mit Inbetrieb-
nahme bis Ende 2010), die von den Verbrauchern im Rahmen der EEG-Umlage zu tragen
sind, zu ermitteln. Hierbei sollten sowohl die jéhrlichen Netto-Forderkosten als auch die
aggregierten Netto-Forderkosten der EEG-Anlagen iiber den verbleibenden Zeitraum mit

Anspruch auf Vergiitungszahlungen ermittelt werden.

Die Ergebnisse zeigen, dass bereits die bis Ende 2010 in Betrieb genommenen EEG-Anlagen
langfristig zu erheblichen Belastungen der Endverbraucher iiber die EEG-Umlage fiihren.
Dabei spielt die Fotovoltaik eine herausragende Rolle. Insgesamt betragen die realen Netto-
Vergiitungszahlungen durch den Zubau von EEG-Anlagen bis Ende 2010 iiber den Forder-
zeitraum 118 Mrd. €,9;;. Davon entfallen {iber 60 % auf PV-Anlagen. Von weiterer Bedeu-
tung sind Biomasseanlagen mit summierten realen Netto-Forderkosten in Hohe von
28,5 Mrd. €,1; und Windenergieanlagen Onshore mit summierten realen Netto-Férderkosten
in Hohe von rund 12 Mrd. €501,. Die Bedeutung aller iibrigen EE-Technologien fiir die zu-
kiinftigen Belastungen der Endverbraucher, die sich bereits aus dem bis Ende 2010 realisier-
ten Zubau ergeben, sind marginal, weil entweder der Zubau bis zu diesem Zubau erst in einem
geringen Umfang erfolgte (Windenergie Offshore und Geothermie) oder die Vergiitungssitze
der Anlagen bereits nahe an den Vermarktungserldsen auf dem Wettbewerbsmarkt liegen

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

Die Rolle der Erneuerbaren Energien (EE) in der Stromerzeugung in Deutschland und Europa
hat in den letzten Jahren erheblich an Bedeutung gewonnen. Mittel- und langfristig wird sich
die Bedeutung im Rahmen einer langfristigen Transformation der Energieversorgung weiter
erhdhen. Das EEG stellt seit seiner Einfilhrung im Jahre 2000 das wichtigste Forderinstru-
ment fiir die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien in Deutschland dar und hat seine
hohe Effektivitit in den letzten Jahren eindrucksvoll unter Beweis gestellt. So konnte die
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien von 37 TWh im Jahr 2000 auf iiber 93 TWh im
Jahr 2009 erhoht werden. Bis zum Jahre 2020 wird eine Erhhung des Anteils Erneuerbarer
Energien an der Stromversorgung von aktuell ca. 16 % auf mindestens 30 % angestrebt.
Bereits heute ist absehbar, dass das 30 %-Ziel bis 2020 erreicht oder sogar iibererfiillt werden
kann. So geht der am 4.8.2010 verabschiedete Nationale Allokationsplan Erneuerbare Ener-

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

Die zunehmende Bedeutung der Erneuerbaren Energien verlangt eine verbesserte Netz- und
Marktintegration. Die Integrationsfihigkeit der Netze und die Flexibilitdten in der Stromer-
zeugung, die bei geringen Anteilen Erneuerbarer Energien die volatile EE-Einspeisung und
deren Prognosefehler sowie die regionale Konzentration einiger EE-Technologien auffangen
konnen, geraten zunehmend an ihre Grenzen. Neben der Effektivitit des EEG erlangt bei
hohen Anteilen Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung die Effizienz des Forderin-
strumentes zunehmende Relevanz. Dieses gilt sowohl hinsichtlich der Notwendigkeit einer
zunehmenden Orientierung der Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien am tatsdchli-
chen Strombedarf und dem Bedarf an Systemdienstleistungen als auch beziiglich der Kosten-
orientierung bei der Forderung von unterschiedlichen EE-Technologien. Auch das Energie-
konzept identifiziert in diesen Bereichen erheblichen Anpassungsbedarf bei der Forderung der
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien und der Schaffung von geeigneten Rahmenbe-

dingungen zur Integration Erneuerbaren Energien in das Elektrizitidtsversorgungssystem.

Die bisherigen Novellierungen des EEG in den Jahren 2004 und 2009 im Rahmen einer re-
gelmiBigen Evaluierung auf Basis des EEG-Erfahrungsberichts haben die grundsitzlichen
Fordermechanismen nicht verandert. Auf der einen Seite wird die Hohe der Férderung immer
noch ausschlielich an den Stromerzeugungskosten der unterschiedlichen EE-Technologien —
unabhéngig von der kurz-, mittel- und langfristigen Wettbewerbsfahigkeit sowie des mogli-

chen langfristigen Beitrags beim Umbau des Energieversorgungssystems — orientiert. Auf der
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anderen Seite werden Anlagenbetreibern iiber das Festpreisvergiitungssystem keinerlei Anrei-
ze fur ein markt- und bedarfsgerechtes Verhalten gesetzt. Lediglich bei technischen Aspekten
zur Netzintegration wurden die in zahlreichen Untersuchungen aufgezeigten Probleme adres-

siert.

Mit den Regelungen zur Direktvermarktung (§ 17 EEGyg99) mit und ohne Befreiung von der
EEG-Umlage nach § 37 Abs. 1 Satz2 EEGjyyw, der Forderung des Eigenverbauchs bei
Fotovoltaikanlagen und der Verordnungsermichtigung zur Markt- und Netzintegration gemaf
§ 64 EEGyg9 sind im Bereich einer bedarfs- und marktgerechten Einspeisung bereits im
EEG2o09 erste Ansitze beriicksichtigt. Eine breite Lenkungswirkung konnte bisher allerdings
nicht erreicht werden. Zugleich besteht bei der Direktvermarktung — insbesondere in Verbin-
dung mit der Befreiung von der EEG-Umlage — eine erhebliche Gefahr des ,,Rosinenpickens®.
Gleiches gilt grundsétzlich bei der Forderung des Eigenverbrauchs bei Fotovoltaikanlagen. In
beiden Bereichen sind den Vorteilen einer verstirkten Bedarfs- und Marktorientierung die
Nachteile aufgrund zusétzlicher Kostenbelastungen gegeniiberzustellen. Eine Umsetzung der
Verordnungserméichtigung zur Markt- und Netzintegration gemal § 64 EEGagg9 ist bisher
nicht erfolgt. Aufgrund der Optionalitit der Festpreisvergiitung zu alternativen Fordermecha-
nismen, wie z. B. dem vorgeschlagenen Marktprdmienmodell, ist allerdings auch in diesem
Bereich die Gefahr von fehlender Effektivitit auf der einen Seite oder unerwiinschten Mit-

nahmeeffekten auf der anderen Seite in erheblichem Umfang gegeben.

Zur Vorbereitung der anstehenden Novellierung des EEG zum 1.1.2012 wird die Bundesre-
gierung dem Deutschen Bundestag einen EEG-Erfahrungsbericht vorlegen. Die Ressortab-

stimmung des Erfahrungsberichts wird voraussichtlich Ende Miarz 2011 eingeleitet.

Der Stand des EE-Ausbaus und die absehbare weitere Steigerung des EE-Anteils an der
Stromversorgung erfordern eine sukzessive Verdnderung und Optimierung der jetzigen For-
derstruktur, die im Rahmen der nichsten Novellierung Gegenstand der Diskussionen sein
sollte. Vor dem Hintergrund der zuvor genannten allgemeinen Erhéhung von Anreizen zu
bedarfs- und marktgerechtem Verhalten der EE-Anlagenbetreiber, einer stirkeren Orientie-
rung der Forderung der EE-Technologien an deren kurz- und mittelfristigen Wettbewerbsfa-
higkeit und des potenziellen langfristigen Beitrags zur sicheren Elektrizitdtsversorgung in
Deutschland sind einzelne Regelungen des EEG, die mit diesen Regelungen verbundenen
volkswirtschaftlichen Kosten sowie die potenziellen Moglichkeiten einer verbesserten Ausge-

staltung des EEG zu analysieren und zu bewerten.
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Das BMWi hat vor diesem Hintergrund die Arbeitsgemeinschaft aus Consentec Consulting
fiir Energiewirtschaft und —technik GmbH, Aachen, (Consentec), r2b energy consulting
GmbH, Koln, (r2b) und Forschungsgemeinschaft fiir Elektrische Anlagen und Stromwirt-
schaft e. V., Mannheim, (FGH) mit einer Untersuchung zu Optimierungsmafnahmen und der
Notwendigkeit einer Umstrukturierung bei der EEG-Forderung zur verbesserten Netz- und
Marktintegration beauftragt. Zu ausgewdhlten juristischen Fragen der mdglichen Erbringung
von Regelenergie durch EE-Anlagen hat die Arbeitsgemeinschaft das Institut fiir Berg- und
Energierecht der TU Clausthal (Herr Prof. Weyer) iiber einen Unterauftrag einbezogen.

Der vorliegende Abschlussbericht fasst die Ergebnisse der Analysen zu den verschiedenen

Arbeitspaketen zusammen.
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2 Verbesserte Netz- und Marktintegration von

Windkraftanlagen (AP 1)

2.1 Problemstellung und Lésungsansatze

Die derzeitige Forderungsstruktur des EEG mit Vergilitungszahlungen flir die eingespeiste
Energie motiviert eine Auslegung und Fahrweise der EE-Anlagen hinsichtlich einer optimalen
Ausnutzung eines fluktuierenden Primédrenergiedargebots (z.B. bei WEA (Windenergieanla-
gen) oder PVA (Fotovoltaikanlagen)) bzw. einer moglichst hohen Auslastung von Erzeu-
gungsanlagen (z.B. bei Biomasseanlagen). Wahrend letztgenannte Anlagentechnologie ein bis
auf seltene geplante oder storungsbedingte Abschaltungen relativ gut prognostizierbares
Leistungsband nahe an der Bemessungsleistung bereitstellt, hat das Auslegungsziel einer
optimalen Ausnutzung des Winddargebots bei WEA zu Einspeisecharakteristiken gefiihrt, die
im Zusammenhang mit dem fluktuierenden Primérenergiedargebot eine Netz- und Marktin-
tegration erschweren. Aus dem starken Anstieg der Anlagenkennlinie insbesondere im Be-
reich hdufig vorliegender Windgeschwindigkeiten resultieren bereits bei kleinen Windge-
schwindigkeitsfluktuationen grofle Schwankungen der eingespeisten Leistung. Besonders
kritisch ist dies hinsichtlich der dann auftretenden Leistungsgradienten sowie der somit er-
schwerten Prognostizierbarkeit aufgrund der Auswirkungen auf die Reservehaltung im deut-
schen Kraftwerkspark zu bewerten. Ferner ist an durchaus hdufigen Zeitpunkten mit niedrigen

Windgeschwindigkeiten kaum WEA-Einspeisung vorhanden.

Bei Loslosung von der bisherigen ertrags- und damit nach geltendem EEG auch erlos-
optimierten Auslegung von WEA lassen sich die genannten Problemstellungen hinsichtlich
der Netz- und Marktintegration mittels einer Verstetigung der Einspeiseganglinien sowie

einer Erhohung der Volllaststundenzahl der WEA adressieren, da
e sich Angebotsspitzen verringern,

e sich geringere Streuungen der eingespeisten Leistung und somit ein groerer Beitrag zur

gesicherten Leistung ergeben,

sich die Leistungsgradienten der Windenergieeinspeisung verringern. In der Folge

konnen Einspeisemengen besser prognostizierbar werden,

e vermindert sich der Flexibilitdtsbedarf im konventionellen Stromerzeugungssystem.
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Die beiden erstgenannten Punkte zielen auf eine Anpassung der residualen Laststruktur durch
eine verinderte Einspeisestruktur der WEA ab. ' In Bild 2—1 ist eine exemplarische residuale
Lastdauerlinie dargestellt, bei der die iiber ein Jahr vorkommenden residualen Lastniveaus
absteigend sortiert werden. Durch Beeinflussung einzelner WEA-Parameter kann versucht
werden, diese residuale Laststruktur zu verdndern. Das Ziel solcher Anpassungen besteht
insbesondere in einer vermehrten WEA-Einspeisung zu Zeiten einer hohen Last und zu ver-
minderten Angebotsspitzen in Zeiten, in denen der Bedarf an zusitzlicher EE-Einspeisung
entsprechend geringer ausfillt. Der Nutzen der hoheren WEA-Einspeisung bei hoher residua-
ler Last liegt u.a. in der Substitution relativ teurer Stromerzeugung bspw. auf Basis gasbefeu-

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

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

erbare Energien und wiarmegefiihrte Kraft-Warmekopplungsanlagen abgezogen wurden.
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Zudem kann durch eine veridnderte WEA-Einspeisestruktur ggf. auch der Leistungskredit® der
Windenergie erhoht werden. Durch eine Erhohung des Leistungskredits kann mit der gleichen
installierten WEA-Leistung eine hohere Menge an konventioneller Kraftwerkskapazitét ein-
gespart werden. Insgesamt versucht man somit, die residuale Lastdauerlinie in ihrem Verlauf

abzuflachen.

Neben der Verdnderung der residualen Laststruktur besteht ein weiteres Ziel einer Anpassung
der WEA-Parameter in einer Verminderung starker Schwankungen der eingespeisten Leistung
von Windenergieanlagen im Kurzzeitbereich. Solche kurzfristigen Schwankungen fithren zum
einen zu hohen Flexibilititsanforderungen an konventionelle Kraftwerke, die kurzfristig ihre
Leistung deutlich drosseln oder erh6hen konnen miissen. Diese betriebliche Flexibilitdt im
konventionellen Kraftwerkspark ist einerseits mit hoheren Kosten fiir die Auslegung der
Anlagen verbunden und andererseits fiihren hdufigere An- und Abfahrvorgéinge zu zusitzli-

chen Abnutzungserscheinungen der Erzeugungsanlagen.

Zuséatzlich konnen grofie Leistungsgradienten von Windenergieanlagen im WEA-Kollektiv
auch zu hoheren Prognosefehlern der Windenergie insgesamt fithren, was den Bedarf an
vorzuhaltender Reserveleistung erhoht und Kostensteigerungen auf dem Regelenergiemarkt
nach sich zieht. Durch eine Verringerung der Leistungsgradienten von Windenergieanlagen

lassen sich starke Schwankungen der eingespeisten Leistung vermindern.

In Bild 2—2 sind die Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Leistungskennlinien auf den
WEA-Prognosefehler dargestellt. Es zeigt sich, dass bei einer Uber- bzw. Unterschitzung der
Windgeschwindigkeit um 1 m/s bei einer WEA mit einem begrenzten Leistungsgradienten der
Prognosefehler im Vergleich zur originalen WEA deutlich niedriger ist. Die Hohe dieses

Effekts ist abhdngig von der jeweiligen prognostizierten Windgeschwindigkeit.

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

gegebenen Erzeugungssystems wieder. D.h., er legt dar, um wie viel MW sich die gesicherte Leistung erhéht,
wenn ein MW Windenergie dem System hinzugefiigt wird. Unter gesicherter Leistung wird die aggregierte
Leistung des vorhandenen Kraftwerksparks verstanden, die unter Beriicksichtigung eines vorgegebenen

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

Leistungsgradienten auf die Hohe des Prognosefehlers

2.2 Methodik der quantitativen Untersuchungen

Die in den folgenden Abschnitten dargestellten Analysen der Auswirkungen alternativer
Designs und Auslegungen von Windenergieanlagen basieren auf den in Deutschland im Jahr
2009 bestehenden Windenergieanlagen.’ Die einzelnen WEA in Deutschland werden fiir die
Berechnungen in Technologiegruppen zusammengefasst, die die unterschiedlichen WEA-
Typen, Leistungsklassen und Nabenhohen beriicksichtigen. Um die regionalen Unterschiede
der Windbedingungen zu beriicksichtigen, werden entsprechend des sogenannten IWET-
Index deutschlandweit 25 Regionen unterschieden, fiir die jeweils stiindliche Windganglinien
hinterlegt sind. Auf Basis dieser Informationen werden unter Beriicksichtigung weiterer Pa-
rameter wie Rauigkeit und Luftdichte flir einen typischen Windstandort dieser einzelnen

Regionen sowie der Leistungsbeiwerte, Nennleistung, Nabenhdhe* und Rotordurchmesser fiir

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

*  Das Hohenprofil der Windgeschwindigkeit wurde iiber eine vereinfachte Mittelwertbetrachtung beriicksich-

tigt.
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die WEA-Technologieklassen sogenannte Leistungskennlinien’ ermittelt. Durch Variation
einzelner Parameter kann die funktionale Form der Leistungskennlinie der einzelnen WEA
verdandert werden, wodurch sich die Stromeinspeisung fiir eine gegebene Windgeschwindig-
keit ebenfalls verdndert. Durch die Aggregation der je WEA individuellen stiindlichen Ener-

gieertrage lassen sich deutschlandweite Einspeiseganglinien fiir Windenergie generieren.

Um die grundsitzlichen Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Anpassungen darstellen zu
konnen, wird davon ausgegangen, dass diese Anpassungen bereits beim Errichten der beste-
henden Anlagen beriicksichtigt wurden. Somit wird der aktuell bestehende WEA-Park jeweils
mit einer hypothetischen Alternative verglichen. Die nachfolgende Analyse kann demzufolge
nur exemplarischen Charakter haben und stellt eine Obergrenze des Potenzials einer Versteti-
gung der WEA-Einspeisung durch Leistungsregelung bzw. Auslegungsanpassung der WEA

dar.

Im Rahmen der quantitativen Analyse werden zunichst flir die diskutierten Optionen der
Auslegung der WEA die damit verbundenen Verdnderungen der Energieertrige der WEA in
Deutschland dargestellt. So ist bspw. eine kontinuierliche Leistungsregelung der WEA mit
einem Verlust des Energieertrags (,,abregeln) verbunden, wéihrend eine hohere Nabenhdhe
der WEA aufgrund der besseren Windbedingungen mit einer Zunahme des Energieertrags
einhergeht. Zur Analyse der weiteren Auswirkungen unterschiedlicher WEA-Designs- und —
Auslegungen auf die residuale Last, die Prognostizierbarkeit und die resultierenden Leis-
tungsgradienten wird angenommen, dass sich die Stromerzeugungsmenge auf Basis Wind-
energie in Deutschland im Vergleich zur Referenz (WEA-Park in Deutschland Ende 2009)
nicht verdndert. Um den im Vergleich zur Referenz gleichen Energieertrag zu erhalten, ist
eine jeweils hohere oder niedrigere installierte WEA-Leistung erforderlich. Somit wird die
quantitative Analyse auf die Frage fokussiert, welche Auswirkungen unterschiedliche Designs
und Auslegungen von WEA unter der Annahme eines unveranderten EE-Ausbauziels haben.
Neben den Analysen zur Verdnderung des jéhrlichen Energieertrags bzw. der erforderlichen
WEA-Leistung sowie den Volllaststunden werden die grundsétzlichen Auswirkungen auf die

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

> Leistungskennlinien stellen den Zusammenhang zwischen aktueller Windgeschwindigkeit und Leistungsein-

speisung einer WEA dar.
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zeigt. Weiterhin erfolgt eine Abschédtzung der Verdnderung der Leistungsgradienten der ge-

samten Windenergieeinspeisung in Deutschland.

2.3  Erhohung der Nabenhéhe

2.3.1 Qualitative Diskussion

Nach Bild 2—3 resultiert aus einer Erhéhung der Nabenh6éhe immer auch eine von den Bo-
denverhiltnissen und der Bebauung abhingige Erh6hung und Vergleichmifigung des Wind-
dargebots. Unter der Annahme (mit Ausnahme der Turmhdhe) unveridnderter Anlagenausle-
gung ergibt sich somit eine Verschiebung des wahrscheinlichen Betriebsbereichs der WEA in
Richtung der Bemessungsleistung und damit geringer Leistungsgradienten® (bis auf Null fiir
Vwind > VBemessung)- Ebenfalls resultiert aus der Erhohung der Nabenhohe eine deutliche Steige-
rung der Volllaststundenzahl. Eine signifikante Verringerung der auftretenden Leistungsgra-
dienten erfordert nach Bild 2—3 ein Verschieben weiter Teile der Verteilungsdichtefunktion
der Windgeschwindigkeit in den abgeregelten Bereich der Leistungskennlinie (Vwing >
VBemessung) Und damit Nabenhohen jenseits der Onshore heute maximal realisierten Naben-
héhen von ca. 140m. Die an einem Standort hochstzuldssige Nabenhohe unterliegt an die
ortlichen Gegebenheiten gebundenen genehmigungsrechtlichen Beschrinkungen und kann
daher nicht pauschal vorab abgeschitzt werden. Eine Erhéhung der Nabenhdhe ist mit Mehr-
kosten im Bereich des Fundaments und der Turmkonstruktion selbst verbunden. Diese Mehr-
kosten sind daher stark von den oOrtlichen Bodenverhéltnissen und der geforderten zusitzli-
chen Nabenhohe abhéngig und sind mit einigen Prozent bis in den hohen zweistelligen Pro-

zentbereich der urspriinglichen Investitionskosten abzuschitzen.

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

Standardprofil, sondern weist einen deutlich steileren oder auch flacheren Verlauf auf.
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Bild 2—3 Verteilungsdichtefunktion der Windgeschwindigkeit und beispielhafte Leis-

tungskennlinie einer WEA

2.3.2 Quantitative Untersuchungen

Im folgenden Abschnitt wird untersucht, welche Auswirkungen eine Erhdhung der Naben-
hohe aller in Deutschland bestehenden WEA auf den Energieertrag, die residuale Last, die
WEA-Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler haben. Dabei wird der derzeit exis-
tierende WEA-Park in Deutschland (Referenz) mit alternativen Nabenhohen verglichen. In
der ersten Alternative (Fall 1) wird angenommen, dass die Nabenhohe aller WEA in Deutsch-
land 100 m betrigt. Die zweite Alternative (Fall 2) geht von einer Nabenhohe von 140 m aus.
In beiden Féllen wird lediglich die Nabenhohe verandert. Alle weiteren Parameter bleiben im

Vergleich zum Referenzfall unverindert.

Die Auswirkungen der betrachteten Anpassungen der Nabenhdhe auf den Energieertrag sind
in Tabelle 2-1 dargestellt. Aufgrund der mit zunehmender Nabenhohe steigenden Windge-
schwindigkeit erhohen sich unter der Annahme einer unverdnderten installierten WEA-
Leistung der WEA-Energieertrag und damit auch die Vollaststunden in den beiden betrachte-
ten Fillen. Wenn alle derzeit bestehenden WEA in Deutschland auf einer Nabenh6he von

140 m errichtet worden wiren, wiirde dies den Energieertrag um 18 % erhdhen.
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nstallierte WEA- | 4y 25,7 25,7 25,7 23,9 21,7
Kapazitat

Energieertrag TWh 46,4 49,8 54,8 46,4 46,4
Volllaststunden h/a 1808 1941 2137 1941 2137

Tabelle 2-1: Verdnderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen installierten WEA-
Leistung in Deutschland bei einer Erhohung der WEA-Nabenhéhe

Alternativ lassen sich durch eine Erhdhung der Nabenhohe unter der Annahme eines im Ver-
gleich zur Referenz unveridnderten Energieertrags WEA-Kapazitdten in Hohe von 7% (Fall 1)
bzw. 15% (Fall 2) einsparen. Unter der Annahme eines unverdnderten EE-Ausbauziels konn-
ten somit WEA-Kapazititen eingespart werden, was insgesamt zu einer Verringerung der

Investitionskosten fiir den WEA-Park in Deutschland fiihren wiirde.’

Eine Erhohung der Nabenhohe fiihrt zusétzlich zu einer Anpassung der residualen Last durch
eine Verdnderung der Einspeisestrukturen der Windenergieanlagen. Die Windgeschwindig-
keit steigt mit zunehmender Hohe an, was sich steigernd auf die Windenergieleistung und
damit auf den Energieertrag auswirkt. In Tabelle 2-2 ist die durch eine Erhdhung der Naben-
hohe verursachte durchschnittliche stiindliche Verdnderung der residualen Last flir unter-
schiedliche Abschnitte der residualen Last aufgezeigt. Es zeigt sich, dass eine hohere Naben-
hohe unter der Annahme eines unverdnderten Energieertrags dazu fiihrt, dass sich die WEA-
Einspeisung in Zeiten einer hohen residualen Last und damit einem potenziell hoheren

Strombedarf erhoht. Der Grund fiir die im Vergleich zur Referenz vermehrte Einspeisung bei

7" Neben den WEA-Kapazititseinsparungen fiihrt eine Erhohung der Nabenhohe auch zu kostensteigernden

Effekten, da mit zunehmender Turmhéhe die Kosten fiir den WEA-Turm iiberproportional ansteigen. Insge-
samt kann jedoch davon ausgegangen werden, dass die Einsparungen die zusétzlichen Kosten iiberkompen-

sieren.
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einer hohen residualen Last liegt darin, dass dies in der Regel Zeiten mit einer hohen Last und
geringer EE-Einspeisung bzw. geringer WEA-Einspeisung sind. Die geringe durchschnittliche
WEA-Einspeisung in dieser Zeit resultiert u.a. dadurch, dass die zum Anlaufen der WEA
erforderliche Windgeschwindigkeit hiufig nicht erreicht wird.® Durch die Erhohung der
Nabenhohen und die damit verbundene Erhohung der Windgeschwindigkeit wird vermehrt
die erforderliche Anlaufwindgeschwindigkeit der WEA erreicht und somit insgesamt mehr
Windenergie eingespeist. Umgekehrt erfolgt bei einer Erhohung der Nabenhdhe unter der
Annahme eines im Vergleich zur Referenz identischen Jahresenergieertrags in Zeiten einer
niedrigen residualen Last eine Mindereinspeisung der Windenergie. Die gegeniiber der Refe-
renz geringere WEA-Kapazitit wirkt sich insbesondere in Zeiten einer hohen Windenergie-
einspeisung und damit einer potenziell niedrigen residualen Last aus. In dieser Zeit erfolgt
eine gegeniiber der Referenz geringere WEA-Einspeisung. Die dargestellten Ergebnisse zei-
gen zum einen, dass die aufgezeigten Effekte bei einer Erhdhung der Nabenhohe auf 140 m
gegeniiber einer Erhohung auf 100 m zwar stérker sind. Allerdings sind die Effekte auf die

Verianderung der residualen Last insgesamt als gering zu interpretieren.

Erhohung der Nabenhohe auf...
Quantils-
rang 100 m 140 m
(Fall 1) (Fall 2)
MW
hohe residuale 1,0 56 141
Last 0,9 50 117
0,8 38 86
0,7 25 55
0,6 -1 -3
0,5 -2 =27
0,4 -21 -35
. 0,3 -8 -8
niedrige residuale 0,2 -4 -10
Last 0,1 -133 -317

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

bei niedrigeren Windgeschwindigkeiten der Konverter nicht anlauft.
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Tabelle 2-2:  Durchschnittliche stiindliche Verdnderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-
land bei einer Erhohung der WEA-Nabenhohe gegeniiber der Referenz (bei der

Annahme eines unverdnderten WEA-Energieertrags)

Bild 2—4 zeigt die Auswirkung einer Erhohung der Nabenhohe auf 100 m bzw. auf 140 m
auf die residuale Laststruktur. Die residuale Laststruktur wird in der Abbildung vereinfacht in
drei Segmenten (Grund-, Mittel- und Spitzenlast) betrachtet. Dargestellt sind sowohl residuale
Leistungs- als auch Energiemengen. Die Abbildung zeigt deutlich, dass eine Erhéhung der
Nabenhohe die residuale Laststruktur lediglich marginal beeinflusst. Entsprechend positive

Riickwirkungen fiir das thermische Erzeugungssystem sind auf Basis dieser Maflnahme nicht

Zu erwarten.

B Spitzenlast W Mittellast B Grundlast H Spitzenlast W Mittellast B Grundlast
500 ~
19,1

19,0 19,0

N

=)

S
1

300

200 -

GW (netto)
TWh (netto)

100 -

Referenz Erhohung der Erhohung der Referenz Erhohung der Erh6hung der
Nabenhohe auf ~ Nabenhohe auf Nabenhohe auf  Nabenhdhe auf
100m 140m 100m 140m

Bild 2—4 Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der
residualen Lastdauerkurve bei einer Erhohung der WEA-Nabenhéhe auf 100 m
(Fall 1) bzw. 140 m (Fall 2) (linke Grafik: Leistung; rechte Grafik: Energie)

In Bild 2—5 sind die Verdnderungen der stiindlichen Leistungsgradienten im deutschen
WEA-Park bei einer Erh6hung der WEA-Nabenhohe gegeniiber der Referenz dargestellt.
Dabei stellen negative Werte eine verminderte Haufigkeit von Spriingen der insgesamt einge-
speisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten positive Werte eine
steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung innerhalb einer
Stunde um die jeweils in der Abszisse angegebene Leistung verdndert. Wihrend bei einer
Erhohung der Nabenhohe auf 100 m (obere Grafik) kein eindeutiger Effekt auf die WEA-
Einspeiseschwankungen gegeniiber der Referenz erkennbar ist, zeigt sich bei einer Erhohung
der Nabenhohe auf 140 m (untere Grafik) eine verminderte Héaufigkeit von vergleichsweise
hohen Leistungsgradienten. Gleichzeitig nimmt die Haufigkeit von Stunden mit relativ nied-

rigen Leistungsgradienten im Vergleich zur Referenz zu. Insgesamt vermindert sich die An-
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zahl derjenigen Stunden mit relativ hohen Leistungsgradienten lediglich geringfiigig, so dass
durch eine Erh6hung der Nabenhohe keine deutliche Verbesserung der WEA-Prognosefehler
sowie verminderte Flexibilitdtsanforderungen an den konventionellen Kraftwerkspark zu

erwarten sind.
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Bild 2—5 Verdnderung der Hdufigkeit stiindlicher Leistungsgradienten im deutschen
WEA-Park bei einer Erhohung der Nabenhohe auf 100 m (obere Grafik) bzw.
140 m (untere Grafik) gegeniiber dem heutigen Stand

2.4  Erhohung der Rotorblattlange bei konstanter Bemessungsleistung

2.4.1 Qualitative Diskussion

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

fliche und damit auch der Wurzel der Rotorblattlinge. Unter der Annahme ansonsten unver-
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anderter Anlagenauslegung, resultiert aus einer vergrof3erten Rotorblattlinge daher eine er-
hohte Volllaststundenzahl sowie eine VergleichméBigung des Profils der Einspeisung (Bild

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

_ 3
Pyga = Eﬂmrw X Pruse X Viging X Cp(Viwring) Formel 2.1

Unter Beibehaltung der mechanischen Komponenten kann alternativ auch eine Verringerung
der Generatorbemessungsleistung und der weiteren elektrischen Komponenten (Umrichter,
Einheitentransformator, ...) gegeniiber heute iiblicher Dimensionierung erfolgen. Bei halbier-
ter Generatorbemessungsleistung ergibt sich somit die in Bild 2—7 dargestellte Anlagenkenn-
linie. Den bei einem iiblichen Binnenstandort resultierenden Ertragseinbuflen nach Bild 2—38
von ca. 10% bis 20% stehen Kosteneinsparungen durch die geringer zu dimensionierenden
elektrischen Komponenten von ca. 5% bis 10% gegeniiber. Weiterhin ist neben den vorge-
nannten Vorteilen noch die insbesondere auch fiir die Verteilungsnetzebene vorteilhafte Kap-

pung der die Netzauslegung bestimmenden Spitzenleistung zu berticksichtigen.

2500

Rotorblattlange 61,8m

Rotorblattlinge 50,5m y
kW

f(Vwind) i \/ 1500 Pwea

— 1000

T 500

0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 m/s 24

Windgeschwindigkeit vyq

Bild 2—6 Verteilungsdichtefunktion der Windgeschwindigkeit und daraus nach Formel
2.1 berechnete technisch nutzbare Leistung Pyg4 abhdngig von der Rotorblatt-

ldnge
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Bild 2—7 Leistungskennlinie bei halbierter Generatorbemessungsleistung (Unterdimen-
sionierung der elektr. Komponenten), gestrichelt die Leistungskennlinie bei

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

bierter Generatorbemessungsleistung

2.4.2 Quantitative Untersuchungen

Analog zur quantitativen Untersuchung hoherer WEA-Nabenhdhen wird in diesem Abschnitt
analysiert, wie sich eine Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung aller in
Deutschland bestehenden WEA auf den Energieertrag, die residuale Last, die WEA-
Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler auswirkt. Im Rahmen der Analyse wird

der derzeit existierende WEA-Park in Deutschland (Referenz) wiederum mit alternativen
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Generatorbemessungsleistungen verglichen. Fall 1 unterstellt eine Verminderung der jeweili-
gen Generatorbemessungsleistung der WEA auf % des Werts im Referenzfall. Im zweiten Fall
wird von einer Halbierung der Generatorbemessungsleistung gegeniiber der Referenz ausge-

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

Wie Tabelle 2-3 zeigt, libersetzt sich eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung
direkt in eine Verringerung der WEA-Kapazitéit. Je nach betrachtetem Fall sinkt die WEA-
Kapazitdt auf 75% bzw. 50% des Referenzfalls. Der Energieertrag sinkt jedoch nicht in glei-
chem Umfang. Dies ist dadurch begriindet, dass bei einer geringeren Generatorbemessungs-
leistung lediglich die vergleichsweise selteneren hohen Windgeschwindigkeiten nicht in
gleicher Hohe genutzt werden kénnen. Ein mafBgeblicher Teil des Energieertrags einer WEA
wird hingegen bei Windgeschwindigkeiten generiert, bei denen sich die Leistungskennlinien
des Falls mit einer verminderten Generatorbemessungsleistung und des Referenzfalls nicht
unterscheiden. Tabelle 2-3 zeigt eine Verminderung des Energieertrags gegeniiber der Refe-
renz um 9% im ersten Fall und 22% im zweiten Fall. Um auf den Energieertrag des Referenz-
falls zu kommen, miissten sich die WEA-Kapazititen im gleichen Umfang erhéhen. Fiir
diesen Fall liegen die WEA-Kapazititen jedoch noch immer unterhalb des Referenzfalls. Die
durchschnittlichen Volllaststunden des WEA-Parks steigen bei einer 50 %-igen Reduktion der
Generatorbemessungsleistung auf knapp 3.000 h pro Jahr.

Eine Verminderung der insgesamt erforderlichen WEA-Kapazitit muss jedoch nicht zwangs-
laufig mit niedrigeren Kosten des WEA-Parks in Deutschland verbunden sein. Bei einer
Verminderung der Generatorbemessungsleistung spart man einerseits Kosten fiir die niedrige-
re Generatorleistung ein. Andererseits werden insgesamt im Vergleich zur Referenz mehr
Windenergieanlagen benétigt, um den gleichen Energieertrag generieren zu konnen. Fiir diese
zusitzlichen WEA fallen wiederum Kosten fiir den Bau und den Betrieb an. Auflerdem ist zu
beriicksichtigen, dass sich mit zunehmender Anlagenanzahl auch der Flichenbedarf fiir die
Windenergieanlagen erhoht. Eine abschlieBende d6konomische Bewertung der dargestellten
Effekte einer Verminderung der Generatorbemessungsleistung kann an dieser Stelle nicht

vorgenommen werden.
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istallierte WEA- | 25.7 19.2 12.8 21,1 15.6
Kapazitat

Energieertrag TWh 46,4 42,4 38,2 46,4 46,4
Volllaststunden ha 1808 2203 2974 2203 2974

Tabelle 2-3:  Verdnderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen WEA-Kapazitdt in

Deutschland bei einer Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung

Durch eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung erfolgen aufgrund der veridnder-
ten Einspeisestruktur der WEA Anpassungen der residualen Last. Tabelle 2-4 zeigt die durch-
schnittliche stiindliche Verdnderung der residualen Last flir unterschiedliche Abschnitte der
residualen Last bei Verdnderung der Generatorbemessungsleistung gegeniiber dem Referenz-
fall. Demnach fiihrt eine verminderte Generatorbemessungsleistung unter der Annahme eines
unverdnderten Energieertrags zu einer im Vergleich zum Referenzfall hoheren WEA-
Einspeisung in Zeiten einer hohen residualen Last. Dies liegt an den zu diesen Zeiten unter-
durchschnittlichen Windgeschwindigkeiten. Dadurch, dass trotz insgesamt geringerer WEA-
Kapazitit zusétzliche WEA zum Erreichen des gleichen Energieertrags benétigt werden und
sich die Leistungskennlinien bei diesen Windgeschwindigkeiten im Vergleich zur Referenz

nicht dndern, kann dann insgesamt ein hoherer Energieertrag generiert werden.

Die insgesamt verminderte installierte WEA-Leistung wirkt sich insbesondere in Zeiten hoher
Windgeschwindigkeiten und hoher Windenergieeinspeisung und relativ niedriger residualer
Last aus. In diesen Zeiten vermindert sich die Einspeiseleistung der WEA gegeniiber dem
Referenzfall. Insgesamt sind die Auswirkungen auf die residuale Last im Vergleich zur disku-
tierten Option hoherer Nabenhohen durch die Verminderung der Generatorbemessungsleis-

tung hoher.
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hohe residuale 1,0 208 380
Last 0,9 185 266

0,8 140 146

0,7 66 94

0,6 4 -24

0,5 -73 -105

0,4 -50 -40

. 0,3 12 27

niedrige residuale 0,2 -40 -96
Last 0,1 -452 -647

Tabelle 2-4:  Durchschnittliche stiindliche Verdnderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-
land bei einer Verminderung der WEA-Generatorleistung (bei der Annahme

eines unverdnderten WEA-Energieertrags)

Entsprechend Bild 2—9 zeigt sich, dass eine Verminderung der Generatorbemessungsleistung
lediglich geringe Auswirkungen auf die residuale Laststruktur hat. Insgesamt kdnnen selbst
bei einer Halbierung der Generatorbemessungsleistung und gleichzeitiger Erh6hung der An-
lagenzahl lediglich in geringem Umfang Erzeugungskapazititen im konventionellen Kraft-
werkspark eingespart werden.

u Spitzenlast ~ ® Mittellast  ® Grundlast m Spitzenlast ~ ® Mittellast  ® Grundlast
500 -

400 - 19,0 19,1 19,5

300
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GW (netto)
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Referenz Begrenzung der Begrenzung der Referenz Begrenzung der Begrenzung der
WEA-Leistung  WEA-Leistung WEA-Leistung WEA-Leistung
auf 75% auf 50% auf 75% auf 50%

Bild 2—9 Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der
residualen Lastdauerkurve bei einer Verminderung der WEA-
Generatorbemessungsleistung auf 75% (Fall 1) bzw. 50% (Fall 2) (linke Gra-
fik: Leistung; rechte Grafik: Energie)
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Bild 2—10 zeigt die Verdnderungen der stiindlichen Leistungsgradienten im deutschen WEA-
Park bei einer Verminderung der Generatorbemessungsleistung gegeniiber der Referenz.
Analog zu Bild 2—S5 stellen negative Werte eine verminderte Haufigkeit von Spriingen der
insgesamt eingespeisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten
positive Werte eine steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung
innerhalb einer Stunde um die jeweils in der Abszisse angegebene Leistung verdndert. Es
zeigt sich in beiden betrachteten Fillen eine verminderte H&ufigkeit von vergleichsweise
hohen Leistungsgradienten. Dieser Effekt ist im Fall einer Halbierung der Generatorbemes-
sungsleistung im Vergleich zum ersten Fall stirker ausgepragt. Auch im Vergleich zum be-
trachteten Fall einer hoheren Nabenhohe sind die Auswirkungen auf die Leistungsgradienten

starker.
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Bild 2—10  Verdnderung der Hdufigkeit stiindlicher Leistungsgradienten im deutschen
WEA-Park bei einer Verminderung der WEA-Generatorbemessungsleistung

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

2.5.1 Qualitative Diskussion

Hohe Leistungsgradienten bei der Einspeisung von WEA ergeben sich nach Bild 2—3 insbe-
sondere im Bereich des starken Anstiegs der Anlagenkennlinie bei mittleren Windgeschwin-
digkeiten sowie in der Ndhe der Abschaltschwelle. Die Abschaltschwelle beschreibt die
Windgeschwindigkeit (typische Abschaltgeschwindigkeit 25-35 m/s), bei der die Anlage
abgeschaltet wird, um Schiiden durch mechanische Uberbelastung zu vermeiden. Neuere
Anlagen besitzen eine Sturmregelung. Hierbei wird die Anlage bei Sturm nicht abgeschaltet,
sondern durch Verdnderung der Rotorblattstellung ein (reduzierter) Betrieb der Anlage auch
bei sehr hohen Windgeschwindigkeiten ermdglicht. Eine weitere Betrachtung der bei Sturm-
abschaltung auftretenden Leistungsgradienten erfolgt daher hier nicht. Durch Anpassung der
Leistungskennlinie von WEA nach Bild 2—11 reduzieren sich neben dem maximalen Leis-
tungsgradienten der einzelnen WEA auch die fiir die Reservebemessung mafBgeblichen Per-
zentile des WEA-Prognosefehlers und damit, insbesondere bei hoher WEA-Einspeisung, auch
des Lastprognosefehlers. Der bei einer kiinstlichen Beschriankung der Leistungskennlinie auf
eine Steigung von max. 150 kW/(m/s) zusitzlich auftretende Leistungsgradient bei einer
Windgeschwindigkeit von ca. 15 m/s (bis ca. 20 m/s) wirkt sich zumindest hinsichtlich der
vorzuhaltenden Reserve nicht negativ aus, da diese sich an den Extremwerten des
Prognosefehlers orientiert. Negativ zu bewerten ist hier der nach Bild 2—12 deutlich redu-

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

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

ierliche Abregelung zur Begrenzung des maximalen Gradienten

2.5.2 Quantitative Untersuchungen

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

tungskennlinien der gesamten WEA in Deutschland auf den Energieertrag, die residuale Last,
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die Leistungsgradienten und den WEA-Prognosefehler haben. Dabei werden zwei Anpas-
sungsoptionen der Leistungsgradienten der deutschen WEA untersucht und mit dem aktuellen
WEA-Park in Deutschland ohne Leistungsbegrenzung (Referenz) verglichen. Fall 1 unter-
stellt, dass der Leistungsgradient aller bestehenden WEA in Deutschland auf 10% der jeweili-
gen WEA-Nennleistung je m/s Windgeschwindigkeit begrenzt ist.” Fall 2 geht von einer
Begrenzung der Leistungsgradienten auf 5% der jeweiligen WEA-Nennleistung je zusétzli-
cher m/s Windgeschwindigkeit aus. Im Vergleich zum ersten Fall ist somit die Begrenzung

der WEA-Leistungsgradienten im zweiten Fall deutlich stirker.

In Tabelle 2-5 sind die Kapazititen, die Energieertrage und die Volllaststunden fiir die beiden
betrachteten Félle im Vergleich zur Referenz dargestellt. Wiirde bei einer Begrenzung der
Leistungsgradienten die deutschlandweite WEA-Kapazitdt unveréndert bleiben, so wiirde sich
aufgrund der kontinuierlichen Abregelung der Anlagen der gesamte Energieertrag vermin-
dern. Bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten auf 10% der WEA-Nennleistung je m/s
(Fall 1) wiirde sich der Energieertrag um knapp 10% vermindern. Dadurch verringern sich die
durchschnittlichen Jahresvolllaststunden der WEA in Deutschland im Vergleich zur Referenz
um 171 Stunden. Der Verlust an Energieertrag fillt im zweiten Fall mit einer Begrenzung der
Leistungsgradienten auf 5% der WEA-Nennleistung je m/s deutlich stirker aus. Mit einem
jéhrlichen Ertragsverlust von 17 TWh und einer Absenkung der durchschnittlichen Volllast-
stunden auf nur noch rund 1100 Stunden bei gleicher WEA-Kapazitit ist dieser Fall mit deut-
lichen energetischen Verlusten verbunden. Um den gleichen Energieertrag wie im Referenz-
fall ohne Begrenzung der Leistungsgradienten zu erhalten, wire im ersten Fall eine Erh6hung
der WEA-Kapazitit von 10% erforderlich. Im zweiten Fall miisste sich die WEA-Kapazitit
im Vergleich zur Referenz sogar um 58% erhdhen, was einen enormen finanziellen Aufwand

bedeuten und den Fliachenbedarf fiir WEA deutlich erhohen wiirde.

?  So wird bspw. angenommen, dass bei einer 800 kW-WEA fiir jede Erhohung der Windgeschwindigkeit um

1 m/s der Leistungsgradienten der Anlage auf 80 kW begrenzt wird. Bei einer 2000 kW-WEA liegt demnach
die Begrenzung bei 200 kW je zusétzlicher Erh6hung der Windgeschwindigkeit um 1 m/s.
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installierte WEA- | G 25,7 257 25,7 28,3 40,5
Leistung

Energieertrag TWh 46,4 42,0 29.4 46,4 46,4
Volllaststunden h/a 1809 1638 1146 1638 1146

Tabelle 2-5: Verdnderung des Energieertrags bzw. der erforderlichen WEA-Kapazitdt in
Deutschland bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten

Nutzenbetrachtung

Neben einem Energieverlust bzw. einem hoheren WEA-Kapazititsbedarf bei gleichbleiben-
dem Energicertrag fiihrt eine Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten auch zu zusitzli-
chem Nutzen. Wie bereits im Rahmen der vorangegangenen Anpassungsoptionen diskutiert,
lasst sich durch eine Anpassung der Leistungsgradienten die residuale Last verdndern. In
Tabelle 2-6 ist die durch eine Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten verursachte durch-
schnittliche stiindliche Verdnderung der residualen Last flir unterschiedliche Abschnitte der
residualen Last aufgezeigt. Grundsétzlich zeigt sich, dass eine Begrenzung der Leistungsgra-
dienten bei unverdndertem Energieertrag dazu fiihrt, dass sich die WEA-Einspeisung in Zei-
ten einer hohen residualen Last und damit einem potenziell hdherem Strombedarf erhoht. Der
Grund fiir die vermehrte Einspeisung bei einer hohen residualen Last liegt darin, dass in
dieser Zeit aufgrund durchschnittlich relativ schlechter Windverhiltnisse lediglich ver-
gleichsweise wenig Windenergie erzeugt wird. Die im Vergleich zur Referenz unterstellte
hohere WEA-Kapazitit fithrt dazu, dass in den relativ windschwachen Zeiten ein hoéherer

Energieertrag resultiert.'” Umgekehrt erfolgt bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten in

' Dieser Effekt eines hoheren Energieertrags in windschwachen Zeiten lisst sich anhand Bild 2—11 veran-

schaulichen. Dort ist zu erkennen, dass sich die Leistungskennlinie einer einzelnen WEA in windschwachen
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Zeiten einer niedrigen residualen Last eine Mindereinspeisung der Windenergie. Die Begriin-
dung liegt in der vergleichsweise hohen durchschnittlichen Windenergieeinspeisung aufgrund
guter Windverhéltnisse in diesen Zeiten. Die kontinuierliche Abregelung der WEA erfolgt
zumeist bei liberdurchschnittlich guten Windbedingungen und vermindert somit den Energie-

ertrag in diesen Zeiten im Vergleich zur Referenz.

Das Ausmal dieser Effekte ist je nach analysiertem Fall unterschiedlich. Wahrend im ersten
Fall in Deutschland durchschnittlich lediglich 109 MW mehr Windenergie in den 10% der
Stunden mit der hochsten residualen Last eingespeist wird, liegt dieser Wert im zweiten Fall
bei 372 MW. In den 10% der Stunden mit der niedrigsten residualen Last vermindert sich die
WEA-Einspeisung um 220 MW (Fall 1) bzw. 712 MW (Fall 2).

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

rang 10% 5%

(Fall 1) (Fall 2)
MW

hohe residuale 1,0 109 372
Last 0,9 40 144
0,8 31 162
0,7 28 64
0,6 -3 -19
0,5 -6 -81
0,4 -10 27
. 0,3 35 68
niedrige residuale 0,2 -4 -25
Last 0,1 -220 -712

Tabelle 2-6:  Durchschnittliche stiindliche Verdnderung der WEA-Einspeisung in Deutsch-
land bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten gegeniiber der Refe-

renz (bei der Annahme eines unverdnderten WEA-Energieertrags)

In Bild 2—13 zeigt sich, wie sich die Verdnderung der residualen Last auf den Bedarf an
konventionellen Kraftwerkskapazititen auswirkt. Demnach bleibt der Bedarf an Grund-,

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

Zeiten nicht verdndert. Durch die héhere WEA-Kapazitit wird in diesen Zeiten aufgrund der unverénderten

Leistungskennlinie jedoch insgesamt mehr Energie eingespeist.
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Vergleich zur Referenz nahezu unverdndert. Der maximale Effekt wird durch eine Begren-
zung der WEA-Leistungsgradienten auf 5% der WEA-Nennleistung je zusétzlicher Erthohung
der Windgeschwindigkeit um einen m/s erreicht. In diesem Fall sinkt der Bedarf an konventi-
onellen Kraftwerken in Deutschland um rund 700 MW, wobei insbesondere Kapazititen in
der Mittellast eingespart werden konnen. Die in der rechten Grafik von Bild 2—13 dargestell-
ten Energiemengen in den jeweiligen Lastbereichen zeigen, dass insbesondere in der Mittel-
last Energiemengen eingespart werden konnen, wihrend der Energiebedarf in der Spitzenlast
zunimmt.

B Spitzenlast ~ ® Mittellast B Grundlast u Spitzenlast ™ Mittellast ™ Grundlast
500 A
19,0

19,3 20,6

N

(=1

(=)
1

300 -

200 -

GW (netto)
TWh (netto)

100 -

Referenz Begrenzungdes  Begrenzung des Referenz Begrenzung des Begrenzung des
LGauf10%der LG auf5% der NL LGauf10%der LG auf5% der
NLje m/s jem/s NLjem/s NLjem/s

Bild 2—13  Erforderliche Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Deutschland auf Basis der
residualen Lastdauerkurve bei einer Begrenzung der Leistungsgradienten auf
10% (Fall 1) bzw. 5% (Fall 2) der WEA-Nennleistung je m/s (linke Grafik:
Leistung; rechte Grafik: Energie)

In Bild 2—14 sind die Verdnderungen der stiindlichen Leistungsgradienten im deutschen
WEA-Park bei einer kontinuierlichen Abregelung der WEA gegeniiber der Referenz darge-
stellt. Dabei stellen negative Werte eine verminderte Haufigkeit von Spriingen der insgesamt
eingespeisten WEA-Leistung innerhalb einer Stunde dar. Umgekehrt bedeuten positive Werte
eine steigende Anzahl von Stunden, in denen sich die WEA-Einspeiseleistung innerhalb einer
Stunde um die jeweilige Leistung verdndert. In beiden Grafiken zeigt sich, dass sich jeweils in
den duBeren Bereichen mit relativ hohen Leistungsgradienten die Héufigkeit des Auftretens
zumeist vermindert. Dieser Effekt ist bei einer Begrenzung der WEA-Leistungsgradienten auf
5% der WEA-Nennleistung (untere Grafik) vergleichsweise ausgeprégter. Gleichzeitig nimmt
die Héufigkeit von Stunden mit relativ niedrigen Leistungsgradienten im Vergleich zur Refe-

renz zu.
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Bild 2—14  Verdnderung der Hdiufigkeit stiindlicher Leistungsgradienten im deutschen
WEA-Park mit und ohne kontinuierliche Abregelung der WEA (obere Grafik:
Begrenzung der Leistungsgradienten auf 10% der WEA-Nennleistung je m/s
(Fall 1); untere Grafik: Begrenzung der Leistungsgradienten auf 5% der WEA-
Nennleistung je m/s (Fall 2))

2.6  Regionale Verteilung

Im Unterschied zu den bisher diskutierten Anpassungsoptionen einzelner WEA-Parameter
steht in diesem Abschnitt der Standort der Windenergieanlage im Fokus. So kann sich der
Nutzen des gesamten WEA-Kollektivs bei einer mdglichst breiten rdumlichen Verteilung der
WEA ggf. erhdhen. Aufgrund lokaler (Bewaldung, Bebauung) wie regionaler Einfliisse (Wet-
terfronten, allg. Oberflaichenbeschaffenheit) auf das nutzbare Winddargebot fiir WEA kommt
es bei weitrdumig verteilten WEA zu Durchmischungseffekten. Bedingt durch die nicht

gleichzeitige  Einspeisung und die  standortabhingig auch  unterschiedlichen
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Einspeisecharakteristiken der verteilten WEA verringern sich zum einen die auftretenden
Leistungsgradienten eines solchen WEA-Kollektivs, zum anderen vermindert sich auch die
Differenz zwischen der maximal und minimal im Jahresverlauf auftretenden
Einspeiseleistung. Gegeniiber einer Einzelbetrachtung von WEA ist somit ebenfalls eine
verbesserte Prognostizierbarkeit zu erwarten. Allerdings geht der zusitzliche Nutzen einer
breiteren rdumlichen Verteilung einher mit einer Verringerung des Energieertrags, da auch

Anlagen an Standorten mit vergleichsweise schlechten Windbedingungen gebaut werden''.

2.7  AbschlieBende Bewertung

In den vorangegangenen Abschnitten wurden mogliche Optionen untersucht, die zu einer
verbesserten Markt- und Netzintegration von Windenergieanlagen flihren konnen. In Tabelle
2-7 sind die mit einer Anpassung der Anlagenauslegung bzw. —betriebsweise verbundenen
Effekte zusammenfassend dargestellt. Dabei zeigt sich, dass Anpassungen der bisherigen
Auslegung von Windenergieanlagen teilweise zu einer verbesserten Markt- und Netzintegra-
tion dieser Anlagen fiihren kdnnen. Mit einer Erh6hung der Nabenhdhe lassen sich in relativ
geringem Umfang konventionelle Kraftwerkskapazititen einsparen und die fiir den
Prognosefehler der Einspeisung relevanten Leistungsgradienten verringern. Gleichzeitig
steigen mit einer hoheren Nabenhohe die Volllaststunden der Anlagen aufgrund der besseren
Windbedingungen. Neben diesen positiven Effekten, ist eine hohere Nabenhdhe aufgrund des
steigenden Energieertrags zusitzlich mit sinkenden spezifischen Kosten verbunden. Insgesamt
ist diese Anpassung somit positiv zu bewerten. Anreize zum Bau héherer Nabenhohen existie-
ren bereits aus der heutigen, auf Energieertragsmaximierung ausgelegten, Férderungsstruktur
des EEG heraus. Allerdings verhindern derzeit hiaufig genehmigungsrechtliche Auflagen eine

Steigerung der Nabenhohe.

""" Bei ausreichenden Kuppelleitungskapazititen zwischen den Mitgliedslindern der Europiischen Union
konnen die positiven Durchmischungseffekte, die bei einer auf Deutschland begrenzten Analyse mit einer
erheblichen Verringerung des Energieertrags bei gleichen Forderkosten bzw. einer deutlichen Erhéhung der
Forderkosten bei gleichem Energicertrag einhergehen, durch die weitrdumigere regionale Verteilung einher-

gehen in deutlich stirkeren Ausmal3 gehoben werden.
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Durch eine Uberdimensionierung der Rotorblattlinge bzw. eine Unterdimensionierung des
Generators und der weiteren elektrischen Komponenten lassen sich die Volllaststunden der
einzelnen WEA erhShen'?. Die Auswirkungen auf die residuale Last bzw. auf den Bedarf an
konventionellen Kraftwerken sind analog zur Option einer hoheren Nabenhohe relativ gering.
Durch eine Unterdimensionierung des Generators ldsst sich insbesondere die Haufigkeit
grofler Leistungsgradienten und damit auch die Hohe des Prognosefehlers der Windenergie-
einspeisung verringern. Da elektrische Versorgungsnetze stets auf die maximal zu erwartende
Belastung auszulegen sind, kdnnen durch Unterdimensionierung der WEA-Generatoren und
somit Verringerung der auslegungsrelevanten Maximaleinspeisung im Einzelfall weiterhin
Einsparungen im Bereich des Netzausbaus auf Verteilungsnetzebene erzielt werden. Aller-
dings sind bei Unterdimensionierung der einzelnen WEA-Generatoren zum Erreichen eines
bestimmten Energieertrags im Vergleich zur derzeitigen Anlagenauslegung insgesamt deut-
lich mehr WEA erforderlich. Dies wiirde zum einen die Kosten zum Erreichen dieser EE-
Erzeugung deutlich erh6hen. Zum anderen ist ein hoherer Flichenbedarf fiir die zusdtzlichen
WEA erforderlich, was zu zusétzlichen gesellschaftlichen Akzeptanzproblemen fiithren kann.
Die deutliche Kostensteigerung durch die zusétzlich erforderlichen WEA fiihrt bei dieser
Variante dazu, dass zusétzliche Anreize zur Unterdimensionierung des WEA-Generators nicht

generell empfohlen werden konnen.

2 BezugsgroBe der Volllaststunden ist die Bemessungsleistung der Anlage, d.h. i.A. des Genera-

tors/Umrichters.
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ZielgroBe
5kono-
) Auswirkungen auf... ° ‘ono
Variante mische Bemerkung

Vollast- residuale | Leistungs- | Bewertung
stundenzahl Last gradienten

Maximierung bereits heute

Erhohunﬂg =l + o+ o+ + wirtschaftlich und auch tiblich, aber
Nabenhdhe . .
genehmigungsrechtlich begrenzt
Uberdimensionierung der Rotorblatter
. . erfordert de facto auch héhere
Uberdimen- . )
. Nabenhohe (daher theoretisch)
sionierung der
Rotorblattlange " o+ . Bei Unterdimensionierung Generator
/Unterdimen- sind bei gleichem Energieertrag mehr
sionierung des WEA erforderlich, was Kostensteigernd
Generators wirkt
Vorteilhaft fur Netzauslegung
Deutliche ErtragseinbuBen und damit
Abregelung -- o+ + -

Kostensteigerungen

Tabelle 2-7: Zusammenfassende Bewertung der Anpassungsoptionen einer verbesserten

Netz- und Marktintegration von Windkraftanlagen

Die Variante einer kontinuierlichen Abregelung der WEA ist insgesamt lediglich mit geringen
positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration verbunden. Durch eine kontinuierliche
Abregelung der WEA lésst sich die Haufigkeit hoher Leistungsgradienten vermindern. Aller-
dings bestehen erhebliche Ertragseinbullen, welche die spezifischen Anlagenkosten deutlich

erhohen. Diese Variante kann somit nicht empfohlen werden.

Insgesamt zeigt sich somit, dass eine Anpassung der Auslegung der Windenergieanlagen zwar
grundsitzlich zu positiven Effekten auf die Markt- und Netzintegration fithren kann. Aller-
dings sind die damit verbundenen zusdtzlichen Kosten teilweise deutlich hoher als der Nut-
zen. Ausnahme bildet die Option einer hoheren Nabenhohe, die bereits heute wirtschaftlich ist

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

3.1 Vorbemerkungen

Der sichere Betrieb elektrischer Energieversorgungssysteme erfordert von den Netzbetreibern
neben der Bereitstellung und Vorhaltung ausreichender Netzkapazititen insbesondere auch

die Erbringung verschiedener so genannter Systemdienstleistungen, insbesondere umfassend

e Betriebsfiihrung,

Verlustausgleich,

Leistungs-Frequenz-Regelung,

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

Verlustminimierung sowie

Bereitstellung ausreichender Kurzschlussleistung bei gleichzeitiger Einhaltung von Ober-

grenzen und der Netzwiederautbaufahigkeit.

Die Systemdienstleistungen Betriebsfiihrung und Verlustausgleich werden im Folgenden
nicht betrachtet, da kein relevanter Zusammenhang zu Fragen der Optimierung der EEG-
Forderung besteht. Zum Thema Leistungs-Frequenz-Regelung wird der insbesondere im
Zusammenhang mit Netzanschlussregeln relevante Aspekt ,,Wirkleistungsreduktion bei Uber-
frequenz nachfolgend diskutiert; alle tibrigen Aspekte werden in Kapitel 5.1 im Zusammen-
hang mit der Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt betrachtet. Folglich konzent-
rieren sich die nachfolgenden Ausfithrungen auf die Bereiche Spannungs-Blindleistungs-
Regelung, Kurzschlussleistung und Wirkleistungsreduktion bei Uberfrequenz. Vor dem Hin-
tergrund der dominierenden Rolle der PVA in der Niederspannungsebene sowie der Biomas-
se-/Biogasanlagen und WEA in der Mittelspannungsebene an der gesamt installierten EE-

Erzeugungsleistung konzentrieren sich die Betrachtungen auf diese Anlagentechnologien. '

"> Biomasse-/Biogasanlagen weisen bedingt durch ihre technische Ausfithrung vergleichbare Eigenschaften zu

konventionellen Kraftwerken auf.
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3.2 Herausforderungen durch fortschreitenden EE-Ausbau

Mit fortschreitendem EE-Ausbau stellt sich zunehmend das Problem der ausreichenden Ver-
fiigbarkeit von Systemdienstleistungen, denn diese Dienstleistungen werden bisher iiberwie-
gend bis nahezu ausschliellich durch konventionelle Erzeugungsanlagen unter Nutzung der
technischen Eigenschaften von Synchrongeneratoren bereitgestellt. Diese Erzeugungsanlagen
werden jedoch zunehmend durch EE-Anlagen verdringt. Die Einspeisung aus EE-Anlagen
erfolgt jedoch im Regelfall nicht iiber direkt netzgekoppelte Synchrongeneratoren. Gleichzei-
tig beeinflussen die EE-Anlagen aufgrund ihrer Betriebscharakteristik und des vielfach de-
zentralen Netzanschlusses in den Verteilungsnetzen stark die Anforderungen an Menge und

Erbringungsort benétigter Systemdienstleistungen.

Vor diesem Hintergrund wird vielfach die verstidrkte Beteiligung von EE-Anlagen an der
Erbringung von Systemdienstleistungen gefordert. Somit stellt sich also die Frage, welche
EE-Anlagen effektiv und effizient welche Systemdienstleistungen erbringen konnen. Dabei ist
zu berlicksichtigen, dass der Umfang der potenziell zu erbringenden Systemdienstleistungen
und deren Nutzen vom Standort und der Anschluss-Spannungsebene der EE-Anlagen ab-
hingt. Zudem ist zu unterscheiden zwischen Neuanlagen und Bestandsanlagen; bei Bestands-
anlagen stellt sich insbesondere die Frage, ob Anlagen, die bisher nicht in der Lage sind,
bestimmte Dienstleistungen zu erbringen, entsprechend nachgeriistet werden konnen und ob

dies kosteneffizient moglich ist.

In der Sparte der Windenergieanlagen wurden in der Vergangenheit ein sogenannter System-
dienstleistungsbonus im EEG verankert sowie technische Mindestanforderungen an die Anla-
gen im Rahmen der Systemdienstleistungsverordnung untergesetzlich geregelt. Fiir andere
EE-Technologien bestehen insoweit noch keine Vorgaben. Folglich stellt sich — abhingig von
Effektivitdt und Effizienz technischer Losungen — die Frage, ob es sinnvoll wére, fiir diese

Technologien entsprechende Anforderungen vorzusehen.

3.3  Spannungs-Blindleistungs-Regelung

3.3.1 Aufgabe

Die Spannungs-Blindleistungs-Regelung hat im Wesentlichen zwei Aufgaben, namlich
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e die Einhaltung von Vorgaben zur quasistationdren Spannungshaltung auf Verteil- und

Ubertragungsnetzebene sowie
e die Minimierung der Netzverluste.

Spannungshaltung und Verlustminimierung sind Systemdienstleistungen, die sowohl auf der
Ubertragungs- als auch dezentral auf der Verteilnetzebene zu erbringen sind. Insofern ist es
grundsitzlich denkbar, dass sich dezentral verteilte EEG-Anlagen an diesen Aufgaben beteili-

gen.

3.3.2 Bestehende Anforderungen

Derzeit bestehen bereits allgemein giiltige Anforderungen an Erzeugungsanlagen und zwar
unabhéngig vom Typ der Erzeugungsanlage, also auch fiir EEG-Anlagen im Hinblick auf
Aspekte der Spannungs-Blindleistungs-Regelung.

Hochspannungsebene

Der technische Rahmen fiir den Anschluss von Erzeugungsanlagen an Hochspannungsnetze
ist in verschiedenen technischen Regelwerken definiert. Dies sind der Distribution Code fiir
110-kV-Netze mit Verweisen auf den Transmission Code und speziell fiir Windkraftanlagen
die Systemdienstleistungsverordnung Wind, ebenfalls mit Verweisen auf den Transmission

Code. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind dies im Einzelnen:

e Die Erzeugungsanlage muss in jedem Betriebspunkt mit einem definierten Bereich flir den
Verschiebungsfaktor betrieben werden konnen. Dabei ist abhdngig von den Anforderungen
des Netzbetreibers, an dessen Netz die Anlage angeschlossen wird, einer der drei folgen-

den Bereiche einzuhalten:
o cos @ = 0,975 induktiv bis 0,90 kapazitiv (Variante 1)
o cos @ = 0,95 induktiv bis 0,925 kapazitiv (Variante 2)
o cos ¢ = 0,925 induktiv bis 0,95 kapazitiv (Variante 3)

e Die Regelung der Blindleistung erfolgt iiber Kennlinien, iiber konstante Vorgabewerte,
iiber zeitvariable Vorgabewerte (Fahrplidne) oder online durch den jeweils verantwortli-

chen Netzbetreiber.
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Ein Vergleich mit Anforderungen in internationalen Grid Codes zeigt, dass diese im Wesent-
lichen deckungsgleich mit den derzeitigen Anforderungen in Deutschland sind. Grundsitzlich
wire es denkbar, die geforderten Bereiche des Verschiebungsfaktors zu erweitern. Dabei ist
allerdings zu beachten, dass der Einfluss der Blindleistungseinspeisung oder entnahme auf die
Netzspannung mit zunehmender Hohe der Blindleistungseinspeisung oder entnahme deutlich

abnimmt. Insofern erscheint uns eine derartige Ausweitung wenig effizient.

Mittelspannungsebene

Die BDEW Richtlinie ,,Erzeugungsanlagen am Mittelspannungsnetz“ definiert den techni-
schen Rahmen fiir Anschluss und Parallelbetrieb von Erzeugungsanlagen am Mittelspan-
nungsnetz. Hierin ist eine Reihe von Anforderungen an Erzeugungsanlagen festgelegt und
zwar unabhingig von der Technologie, das heilit, siec gelten grundsitzlich fiir alle EE-

Anlagen. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind dies im Einzelnen:

e Die Erzeugungsanlage muss in jedem Betriebspunkt mit einem Verschiebungsfaktor von

cos ¢ = 0,95 induktiv bis kapazitiv betrieben werden konnen.

e Die Regelung der Blindleistung erfolgt tiber Kennlinien, iiber feste Vorgabewerte oder
online durch den Verteilnetzbetreiber, an dessen Netz die jeweilige Erzeugungsanlage an-

geschlossen wird.

Diese Anforderungen werden unserer Kenntnis nach heute von vielen Verteilnetzbetreibern
nicht ausgereizt, hdufig wird weiterhin nur ein neutrales Verhalten (cos phi = 1) am Netzan-

schlusspunkt oder sogar an den Klemmen der EE-Erzeugungseinheiten gefordert.

Ein Vergleich mit den Anforderungen, die in internationalen Grid Codes definiert werden,
zeigt auch hier, dass diese im Wesentlichen deckungsgleich sind. Teilweise werden internati-
onal hohere Anforderungen im Teillastbetrieb gefordert. Dies ist zwar aus technischer Sicht
mit geringem Mehraufwand realisierbar, zumindest bei Erzeugungsanlagen, die iiber soge-
nannte Vollumrichter an das Netz gekoppelt werden, was fiir PV-Anlagen und einen Grofteil
der in Deutschland installierten Windkraftanlagen zutrifft. Allerdings ist der Nutzen derart

erhohter Anforderungen differenziert zu betrachten:

e Fiir Mittelspannungsnetze ist ein erweiterter Verschiebungsfaktor im Teillastbetrieb nicht

erforderlich oder (je nach betrieblicher Anwendung) sogar schidlich, da hohe Spannungs-
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werte (die vielfach begrenzend fiir die Hohe der anschlieBbaren Erzeugungsleistung sind)

eher im Volllast-, und nicht im Teillastbetrieb der Erzeugungsanlagen auftreten.

e Mit Blick auf Hochspannungsnetze kann ein erweiterter Verschiebungsfaktor bei EE-
Anlagen mit Mittelspannungsanschluss direkt am oder elektrisch nah am Umspannwerk

ggf. sinnvoll sein.

Grundsitzlich wire es natiirlich auch in der Mittelspannungsebene denkbar, die geforderten
Bereiche des Verschiebungsfaktors (fiir Volllastbetrieb) zu erweitern. Da aber auch hier zu
beachten ist, dass der Einfluss der Blindleistungseinspeisung oder -entnahme auf die Netz-
spannung mit zunehmender Hohe der Blindleistungseinspeisung oder -entnahme deutlich
abnimmt, halten wir auch hier eine derartige Ausweitung der Verschiebungsfaktor-Bereiche

fiir wenig effizient.

Niederspannungsebene

Die bisher noch giiltige VDEW-Richtlinie , Eigenerzeugungsanlagen am Niederspannungs-
netz* definiert den technischen Rahmen fiir Anschluss und Parallelbetrieb von Erzeugungsan-
lagen am Niederspannungsnetz. Mit Blick auf die Spannungs-Blindleistungs-Regelung sind
hierin allerdings keine Anforderungen an die Regelbarkeit der Blindleistungseinspeisung oder
—entnahme definiert'®; dies war in Anbetracht des in der Vergangenheit sehr geringen Um-

fangs der an NS-Netze angeschlossenen Erzeugungsanlagen auch nicht notwendig.

Derzeit wird seitens des FNN (Forum Netztechnik/Netzbetrieb im VDE) eine grundlegend
uberarbeitete Richtlinie erarbeitet. Nach aktuellem Diskussionsstand werden mit Blick auf die

Spannungs-Blindleistungs-Regelung folgende Anforderungen definiert:

e Die Erzeugungsanlage muss abhéngig von der Leistungsklasse der Anlage in jedem Be-
triebspunkt mit einem Verschiebungsfaktor von entweder cos ¢ = 0,90 induktiv bis kapazi-

tiv oder cos ¢ = 0,95 induktiv bis kapazitiv betrieben werden kdnnen.

e Die Regelung der Blindleistung erfolgt {iber Kennlinien oder iiber feste Vorgabewerte.

' Der Verschiebungsfaktor soll analog zu elektrischen Verbrauchern im Netz zwischen 0,9 kapazitiv bis 0,8

induktiv liegen, eine Steuerung/Regelung ist nicht gefordert
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Im aktuellen Entwurf ENTSO-E-Pilot-Codes werden derartige Forderungen zur Spannungs-
regelfahigkeit durchgehend fiir alle Anlagen ab 400 W (!) gestellt.

Analog zur Mittelspannungsebene wire es auch hier grundsitzlich denkbar und mit geringem
Mehraufwand realisierbar, hohere Anforderungen im Teillastbetrieb vorzusehen, allerdings ist
der Nutzen derart erhohter Anforderungen in Niederspannungsnetzen noch geringer als in

Mittelspannungsnetzen.

3.3.3 Handlungsbedarf

Die zuvor diskutierten bestehenden oder — mit Blick auf Niederspannungsnetze — in Kiirze in
Kraft tretenden Anforderungen an Erzeugungsanlagen sind unserer Einschédtzung nach tech-
nisch notwendig und sinnvoll, um eine moglichst effiziente Integration von EE-Anlagen in
Verteilnetze zu erreichen. Entscheidend ist, dass diese technisch bedingten Mindestanforde-
rungen auch zukiinftig fiir alle Technologien von Erzeugungsanlagen, d. h. EE- wie konventi-
onelle Anlagen, gelten. Dann ist es aus unserer Sicht flir Neuanlagen zukiinftig nicht notwen-
dig und sinnvoll, spezielle Forderinstrumente vorzusehen. Insbesondere wiirden technologie-
spezifische Forderinstrumente in ihrer Wirkung einer Erhdhung der Einspeisevergiitung ent-
sprechen. Zudem ist zu beachten, dass die Mehrkosten der Wechselrichter zwar ca. 20 %"
betragen (10 % fiir die eigentliche Blindleistungsregelfdhigkeit und ca. 10 % fiir die erforder-
liche ,,Uberdimensionierung®), diese allerdings z. B. bezogen auf eine PV-Anlage nur ca.
10 % der Gesamtkosten ausmachen, so dass die Gesamtkosten einer PV-Anlage, die mit einer
Blindleistungsregelfahigkeit im Bereich cos ¢ = 0,90 induktiv bis kapazitiv ausgeriistet ist,

nur ca. 2 % tiber denen einer Anlage ohne entsprechende Fahigkeiten liegen.

Ob fiir Altanlagen Forderinstrumente zur Stimulierung einer Nachriistung der Blindleistungs-
regelfdhigkeiten sinnvoll sind, hdngt von mehreren Faktoren ab. Insbesondere ist zu beriick-

sichtigen,

'3 Zahlenwerte giiltig fiir eine 10 kWp Hausdachanlage - die Kosten fiir die eigentliche Blindleistungsregelfihig-
keit konnen weitgehend unabhingig von der Anlagengro3e angenommen werden, wohingegen die Kosten fiir

die Uberdimensionierung des Wechselrichters niherungsweise mit der AnlagengrdBe skalieren.
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e wie grof} das Potenzial zur Nachriistung ist (d. h. wie viele Erzeugungsanlagen bzw. wie

viel Erzeugungsleistung prinzipiell zur Nachriistung geeignet wéren),
e welche Kosten mit einer solchen Nachriistung verbunden sind und

e wie gro3 der Nutzen im Hinblick auf (vermiedene) Kosten alternativer Losungsansitze,

insbesondere Netzausbaumalinahmen, ist.

Das Potenzial zur Nachriistung ldsst sich wie folgt abschitzen: Die derzeit in EE-Anlagen
installierte Erzeugungsleistung wird von Windkraftanlagen und Fotovoltaikanlagen dominiert.
Bestehende Windkraftanlagen sind — nicht zuletzt durch monetére Anreize des Systemdienst-
leistungsbonus — zum groBen Teil bereits nachgeriistet worden'®. Fotovoltaikanlagen sind
tiberwiegend in Niederspannungsnetzen angeschlossen. Da hier bisher keine Anforderungen
im Hinblick auf Spannungs-Blindleistungs-Regelung bestanden (s. 0.), besteht hier grundsitz-
lich ein hohes Potenzial zur Nachriistung; derzeit ist von ca. 17 GW installierter Erzeugungs-
leistung in Fotovoltaikanlagen auszugehen, die, von wenigen Ausnahmen abgesehen, keine

steuerbare Blindleistungsbereitstellung aufweisen.

Im Hinblick auf den zukiinftigen Netzausbaubedarf halten wir den Nutzen einer Nachriistung
bestehender Fotovoltaikanlagen fiir durchaus nennenswert. In Gebieten, in denen in den letz-
ten Jahren lokal konzentriert viele Fotovoltaikanlagen errichtet wurden, sind die Netze bereits
vielfach an ihrer Aufnahmefihigkeit angelangt, so dass der Zubau weiterer Erzeugungsanla-
gen in diesen Féllen einen kostenintensiven Netzausbau erfordert. Wiirden die bestehenden
Fotovoltaikanlagen mit Funktionalitdten zur Spannungs-Blindleistungsregelung ausgertistet,
wiirde die Aufnahmefahigkeit der Netze erhoht und ein ansonsten notwendiger Netzausbau

vermieden oder zumindest in seinem Umfang verringert.

Ob eine Nachriistung bei PV-Altanlagen technisch moglich ist, kann nicht pauschal beantwor-
tet werden. In jedem Fall ist zwar nur der Wechselrichter von einer solchen Nachriistung
betroffen. Erfolgt eine Nachriistung durch ein in vielen Fillen mdgliches vergleichsweise

preiswertes Software-Update, so ldsst sich zwar eine Blindleistungsregelfdhigkeit schnell

' Nach Angaben des BWE sind von den insgesamt ca. 22 GW installierter Leistung an WEA in Deutschland mit
Inbetriebnahme zwischen 2002 und 2009 ca. 15 GW als technisch fiir eine Nachriistung geeignet einzustufen;

davon wurden ca. 50% bereits umgeriistet.
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erreichen, allerdings ist dabei zu beachten, dass dies geringfiigige Ertragseinbufien'’ zur Folge
hat, da die Bemessungsleistung durch eine solche Maflnahme natiirlich unveréndert bleibt, so
dass die ertragsrelevante Wirkeinspeisung im Falle einer geforderten Blindeinspeisung redu-
ziert wird. Soll die Nachriistung dagegen ertragsneutral erfolgen, so miisste in jedem Fall der
Wechselrichter gegen ein Modell mit entsprechend hoherer Bemessungsleistung ausgetauscht
werden. Die Kosten eines Wechselrichters betragen ca. 10 % der Investitionskosten der ge-

samten PV-Anlage und kdnnen derzeit mit ca. 300 €/kW abgeschétzt werden.

3.4  Kurzschlussleistungsbereitstellung

3.4.1 Aufgabe

Die bei einem Kurzschluss auftretenden Kurzschlussstrome (sowie die daraus als HilfsgroBBe
abgeleitete sogenannte Kurzschlussleistung) miissen aus verschiedenen Griinden in ausrei-
chender Hohe und in ausreichend kurzer Zeit nach Fehlereintritt zur Verfiigung stehen. Insbe-

sondere gilt, dass

e fiir eine sichere Fehlererkennung und die — zur Verhinderung groBflachiger Abschaltun-
gen und dadurch bedingter groBflichiger Versorgungsunterbrechungen unabdingbare —
selektive Fehlerabschaltung der Kurzschlussstrom deutlich grofler sein muss als die im

Normalbetrieb auftretenden Strome.

Dartiber hinaus ist eine Mindestkurzschlussleistung notwendig, um eine ausreichende Resis-
tenz des Netzes und der angeschlossenen Betriebsmittel und Verbraucher gegeniiber Storein-

fliissen sicherzustellen, insbesondere um

e cinen stabilen Betrieb der Synchrongeneratoren auch im Falle von Systemstdrungen zu

gewdhrleisten,

e cine moglichst enge rdumliche Begrenzung von unvermeidbaren Spannungseinbriichen

(,,Spannungstrichter*), speziell bei Fehlern in Hochst- und Hochspannungsnetzen, sicher-

"7 Die ErtragseinbuBen lassen sich niherungsweise zu < 1 % bei Forderung nach einem Blindleistungsstellbe-

reich entsprechend einem Leistungsfaktor von 0,8 abschitzen.
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zustellen und die ansonsten drohende Netztrennung betroffener Erzeugungseinheiten zu

verhindern sowie

e cine hohe Spannungsqualitit fiir die angeschlossenen Verbraucher, z. B. hinsichtlich der

Vermeidung kurzzeitiger Spannungsschwankungen, zu gewéhrleisten

Wihrend die Aspekte des stabilen Generatorbetriebs und der Begrenzung von Spannungs-
trichtern vor allem in Hoch- und Hochstspannungsnetzen von Bedeutung sind, sind die beiden

iibrigen Aspekte auch in Verteilnetzen relevant.

3.4.2 Bestehende Anforderungen

Spannungsebenen libergreifende Anforderungen

Gemail Systemdienstleistungsverordnung Wind wird eine Anschwingzeit (erstmaliges Errei-

chen eines Toleranzbandes um den geforderten Blindstrom) von 30ms gefordert.

Im Folgenden wird diese Anforderung im Hinblick auf die Erfiillung der im vorangegangenen

Abschnitt genannten Aufgaben diskutiert:

e Fiir eine sichere Fehlererkennung reichen diese Anforderungen unserer Einschitzung
nach aus, zumal in Hoch- und Hochstspannungsnetzen hdufig Distanz- oder Differenzial-
schutzeinrichtungen eingesetzt werden, die weitgehend unabhéngig von der Hohe des

Kurzschlussstroms sicher ansprechen.

e Gemessen an der im Transmission Code definierten Anforderung von 150ms bis zur
Fehlerklarung zur Gewéhrleistung der Stabilitit von Synchrongeneratoren, ist die gefor-

derte Zeit von 30ms relativ kurz.

e Die Ausweitung eines Spannungstrichters ist abhdngig von der Hohe des Kurzschluss-
stroms unmittelbar nach Fehlereintritt, das heif3t, bei Verdrangung konventioneller Erzeu-
gungsleistung wird der Spannungstrichter zunichst groBer, was wiederum zur Folge hat,
dass eine groBere Zahl von Anlagen (auch Windkraftanlagen) den Spannungseinbruch ,,se-
hen* und folglich nach 30ms der volle Strom zur Begrenzung des Spannungstrichters an-

steht.

e Fiir eine moglichst hohe Spannungsqualitdt ist es grundsitzlich vorteilhaft, eine moglichst

hohe Kurzschlussleistung nach moglichst kurzer Zeit verfiigbar zu haben. Zu beachten ist,
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dass Erzeugungsanlagen, die liber Vollumrichter netzgekoppelt sind, unabhingig von der
tatsdchlichen Erzeugungsleistung sich immer in der Hohe ihres Bemessungsstroms an der
Kurzschlussleistungsbereitstellung beteiligen konnen, das heif3t, es steht theoretisch immer
die gesamte am Netz befindliche installierte EE-Leistung mit dieser Technologie (Vollum-
richter) fiir den Kurzschlussstrom zur Verfiigung. De facto ,,sehen‘ natiirlich nicht alle An-
lagen den jeweiligen Spannungseinbruch, dessen Ausmal} durch hohe Kurzschlussleistung

begrenzt wird.

Bei der Diskussion um die Hohe der von EE-Anlagen bereitzustellenden Kurzschlussleistung
ist zu beachten, dass die Hohe des Kurzschlussstroms, den Erzeugungsanlagen, die iiber
Vollumrichter netzgekoppelt sind (was fiir den grof3ten Teil der EE-Anlagen zutrifft), bereit-
stellen konnen, begrenzt ist auf den Bemessungsstrom der Umrichter. Dieser wiederum ist
Hauptkostentreiber. Folglich wiirden hohere Anforderungen an die Kurzschlussstromhéhe zu
einer deutlichen Erh6hung der Umrichter-Kosten fithren, was unserer Einschitzung nach kein

effizienter Weg wire.

Mittelspannung

Gemaill BDEW Richtlinie ,,Erzeugungsanlagen am Mittelspannungsnetz* miissen Fotovoltaik-
und Windkraftanlagen sowie Brennstoffzellen-Anlagen ab 01.04.2011 (andere Technologien
ab 01.01.2013) mit einer sogenannten UVRT-Fahigkeit (UVRT = Under Voltage Ride
Through) ausgertistet sein, und zudem zu einer dynamischen Netzstiitzung beitragen, in dem
ein Kurzschlussstrom als Blindstrom proportional zur Tiefe des Spannungseinbruchs bereit-
gestellt wird. Diese Anforderungen sind bei Windkraftanlagen, die der wesentliche EE-
Anlagentyp mit Anschluss an MS-Netze sind, aufgrund entsprechender Anforderungen in der
Systemdienstleistungsverordnung Wind fiir Neuanlagen bereits in Kraft; Altanlagen sind

aufgrund des Bonus bereits vielfach entsprechend nachgeriistet worden'®.

'® Bei Bestandsanlagen bestehen nur Anforderungen hinsichtlich der UVRT-Fihigkeit, nicht hinsichtlich der

dynamischen Netzstiitzung
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Niederspannung

In der Niederspannungsebene bestehen auch im aktuell vorliegenden Entwurf der VDE-FNN
Richtlinie keine Anforderungen an UVRT-Fihigkeit und Beitrdge zur dynamischen Netzstiit-
zung. Angesichts von derzeit ca. 17 GW installierter Erzeugungsleistung mit Anschluss an
Niederspannungsnetze stellt sich allerdings die Frage, ob zukiinftig auch hier entsprechende
Anforderungen, zumindest zur UVRT-Fdhigkeit, sinnvoll sind, um zu verhindern, dass bei
ungiinstigen Spannungseinbriichen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet
wird und damit die gesamte Systemstabilitit gefihrdet wird. Auch im aktuellen Entwurf des
ENTSO-E-Pilot Codes findet sich eine UVRT-Forderung erst flir Erzeugungsanlagen ab einer
installierten Leistung von 100 kW, also kaum bindend fiir Anlagen im Niederspannungsnetz

(deren Leistungen meist deutlich unterhalb von 100 kW liegen).

3.4.3 Handlungsbedarf

Aus technischer Sicht und im Hinblick auf eine Konsistenz mit den Anforderungen an Erzeu-
gungsanlagen mit Netzanschluss in der Mittelspannungsebene erscheint es sinnvoll, Anforde-
rungen insbesondere hinsichtlich einer UVRT-Féhigkeit bei Erzeugungsanlagen mit An-
schluss an Niederspannungsnetze, zu stellen, um zu verhindern, dass bei ungilinstigen Span-
nungseinbriichen eine zu hohe Erzeugungsleistung schlagartig abgeschaltet wird und damit
die gesamte Systemstabilitdt gefahrdet wird. Da derartige Anforderungen fiir gré8ere Anlagen
(mit Anschluss an Mittelspannungsnetze) bereits existieren, und die Funktionalitdten grund-
satzlich auf kleinere Anlagen iibertragbar sind, ist davon auszugehen, dass entsprechende
technische Losungen auch fiir kleinere Anlagen (mit Anschluss an Niederspannungsnetze)
ohne groBeren Entwicklungsaufwand verfiigbar sind. Die Mehrkosten ergeben sich (da die
Dimensionierung der Wechselrichter unabhédngig von der UVRT-Fihigkeit erfolgt) aus-
schlieBlich durch die erforderliche Softwareanpassung, die im Bereich von bis zu 10 % der
Wechselrichterkosten liegen diirfte. Somit fiihrt die Bereitstellung einer UVRT-Féhigkeit

bezogen auf die gesamten Kosten einer PV-Anlage zu Mehrkosten von ca. 1 %'.

"% Bei Bestandsanlagen sind individuell unterschiedliche Anfahrtskosten zur Nachriistung zu beriicksichtigen.
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3.5  Wirkleistungsreduktion bei Uberfrequenz:

3.5.1 Aufgabe

Die Fihigkeit zur definierten Wirkleistungsreduktion bei Uberfrequenz dient dazu, die Sys-
temstabilitdt bei (plotzlich) auftretendem Erzeugungsiiberschuss und/oder Lastmangel zu

gewdhrleisten.

3.5.2 Bestehende Anforderungen

Fiir alle Erzeugungsanlagen, die in Netzebenen oberhalb der Niederspannungsebene ange-
schlossen werden, wird die Fihigkeit zur Wirkleistungsreduktion bei Uberfrequenz identisch
zu den im Transmission Code definierten Anforderungen, gefordert. (Im ENTSO-E-Pilot-
Code wird diese Forderung sogar durchgehend fiir alle Anlagen ab 400 W (!) gestellt.) Diese
Forderungen beinhalten ein ,,rampenformiges* Verhalten der Anlagen, das heiit innerhalb
eines definierten Frequenzbereiches muss die Erzeugungsleistung kontinuierlich (und nicht

etwa schlagartig, was kontraproduktiv wire) reduziert werden.

Eine entsprechende Anforderung flir Erzeugungsanlagen mit Anschluss an Niederspannungs-
netze wird derzeit seitens FNN fiir eine zukiinftige Novelle der entsprechenden Anschlussver-
ordnung diskutiert. Dies betrifft allerdings nur Neuanlagen. Fiir Altanlagen bestand die An-
forderung, dass diese mit einer Uberfrenz-Schutzeinrichtung versehen sein mussten, die dafiir
sorgt, dass die Anlagen bei einer Frequenz von mehr als 50,2 Hz abgeschaltet werden. Ange-
sichts von derzeit ca. 15 GW installierter Erzeugungsleistung mit Anschluss an Niederspan-
nungsnetze und der hiermit verbundenen Gefahr, dass bei etwaiger Uberfrequenz (iiber 50,2
Hz) eine sehr grofe Zahl von Erzeugungsanlagen und damit eine hohe Erzeugungsleistung
schlagartig abgeschaltet werden®, stellt sich allerdings die Frage, ob es zur Gewihrleistung
eines stabilen Systembetrieb erforderlich ist, auch Altanlagen mit einem rampenférmigen

Verhalten nachzuriisten. Ahnlich wie bei der UVRT-Fihigkeit, ergeben sich Mehrkosten fiir

2 Im schlechtesten Fall wire die Konsequenz ein dann erhebliches Erzeugungsdefizit von mehreren GW, das
durch Primérregelung und Selbstregeleffekte von Erzeugern und Verbrauchern nicht mehr ausgeglichen wer-

den und zu einem frequenzabhingigen Lastabwurf fiihren konnte.
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die Bereitstellung eines rampenformigen Verhaltens durch die erforderliche Softwareanpas-
sung. Bei Anlagen, die in den letzten zwei Jahren errichtet wurden, ldsst sich eine solche
Anpassung meist durch ein einfaches Software-Update bewerkstelligen®'. Bei lteren Anlagen
ist hingegen vielfach der Austausch einzelner elektronischer Bauteile der Wechselrichter
erforderlich. Die hiermit verbundenen Kosten liegen im Bereich von bis zu ca. 250 €/kW
installierter Erzeugungsleistung. (Die genannten Kosten entsprechen etwa den Kosten eines

Wechselrichters).

3.5.3 Handlungsbedarf

Gesonderte technische Anforderungen sind aus unserer Sicht fiir Neuanlagen nicht notwen-
dig, da die Féahigkeit zur rampenformigen Wirkleistungsregelung ohnehin bereits durch beste-
hende Regelwerke gefordert wird. Fiir Altanlagen mit Anschluss an Niederspanungsnetze
halten wir vor dem Hintergrund der mit Frequenzfragen verbundenen Systemsicherheitsrele-

vanz MaBnahmen zur Nachriistung fiir sinnvoll.

*! Bei Bestandsanlagen sind individuell unterschiedliche Anfahrtskosten zur Nachriistung zu beriicksichtigen.
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4 Eigenverbrauchsregelung fiir Strom aus Fotovoltaikanlagen
(AP 3) & Forderung von Fotovoltaikanlagen bei , Netzparitat”
(AP 4)

41  Vorbemerkungen

Die Stromerzeugung aus Fotovoltaikanlagen verursacht innerhalb des EEG die hdchsten
spezifischen Forderkosten. Die Stromeinspeisung aus PV-Anlagen lag im Jahr 2009 bei rund
6,6 TWh, was einem Anteil von 8,8 % der gesamten EEG-Strommenge entspricht, wéhrend
die Vergiitungszahlung im Jahr 2009 mit 3,2 Mrd. € einen Anteil von fast 30 % an den Ge-
samtvergiitungen ausmachte. Trotz der Anpassungen der Vergiitungssitze und der Fordervo-
raussetzung im Jahr 2010 und der geplanten weiteren Anpassung im laufenden Jahr 2011
werden sowohl die Einspeisemenge, insbesondere aber die Vergiitungszahlungen im Jahr
2011 deutlich ansteigen. Eine Fortschreibung der Ausweitung der Stromerzeugung aus PV-
Anlagen in den letzten Jahren wird — unter Beriicksichtigung der zu leistenden Vergiitungs-
zahlungen fiir Bestandsanlagen {iber einen Forderzeitraum von 20 Jahren — zu einer erhebli-
chen Erhohung der EEG-Umlage und einer langfristigen Belastung der Stromverbraucher
filhren. Vor diesem Hintergrund ist es erforderlich, die Mdglichkeiten einer Reduzierung der
im Verhéltnis zu anderen EE-Sparten hohen Forderkosten im Rahmen der fiir das Jahr 2012
vorgesehenen Novellierung des EEG erneut zu priifen. In diesem Zusammenhang ist auch die
Eigenverbrauchsregelung, die im Jahre 2009 eingefiihrt wurde und zunéchst bis zum 1. Januar
2012 befristet ist, ein wichtiger Aspekt. Durch die Forderung des Eigenverbrauchs erwartete
die Bundesregierung bei der letzten EEG-Novelle eine Absenkung der Forderkosten in
Deutschland ohne gleichzeitige Reduktion der Ausbaugeschwindigkeit.”” Da der Betreiber
einer Fotovoltaikanlage in HOhe seines eigenverbrauchten Stroms Strombezugskosten aus
dem oOffentlichen Stromnetz einspart, kann anteilig fiir diesen Teil der Stromerzeugung aus

der Anlage auch die Forderung vermindert werden.

In direktem Zusammenhang mit dem Eigenverbrauch des Fotovoltaikstroms steht die soge-

nannte ,,Netzparitdt™. Filschlicherweise wird mit der Netzparitit hiufig das Erreichen der

22 Vgl. Schomerus, in: Frenz / Miiggenborg (2010), S. 714 ff.
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(betriebswirtschaftlichen) Konkurrenzfahigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen assoziiert.
Allerdings bezieht sich die Netzparitit ausschlieBlich auf den eigenverbrauchten Strom. D. h.
die Netzparitit ist per Definition erreicht, wenn der Vergiitungssatz (auf Basis der Stromge-
stehungskosten in PV-Anlagen) geringer als die moglichen vermiedenen Kosten einer Substi-
tution von Strombezug der Endverbraucher durch Eigenverbrauch aus PV-Anlagen ist. Eine
umfassende Analyse und Bewertung der so genannten Eigenverbrauchsregelung sowie die
Ausgestaltung der Forderung fiir PV-Anlagen bei Erreichen der so genannten ,,Netzparitét*
erfordert die Betrachtung verschiedener Aspekte. Im Einzelnen sind die Auswirkungen der

genannten Regelungen im Hinblick auf

e Belastung der Stromnetze und erforderlicher Netzausbau,

e Entwicklung der Netzentgelte,

e Entwicklung der Forderkosten, EEG-Umlage und Strompreise fiir Endverbraucher
zu analysieren. Dariiber hinaus ist eine klare Abgrenzung zwischen

e Netzparitit,

e Dbetriebswirtschaftliche Konkurrenzfahigkeit und

e volkswirtschaftliche Wettbewerbsfahigkeit

vorzunehmen.

Im Rahmen einer nachtréglich beauftragten Option wird in Absatz 4.6 zusitzlich liberpriift,
wie stark der Eigenverbrauch zusétzlich gefordert werden miisste, damit ein dezentraler
Stromspeicher rentabel betrieben werden kann. AuBBerdem werden die Auswirkungen einer
solchen Forderung auf die Erlose des EE-Betreibers sowie die Forderkosten und die EEG-

Umlage untersucht.

4.2  Aktuelle Regelungen

Mit der EEG-Novelle 2009 wurde eine befristete Forderung des Eigenverbrauchs von Strom-
erzeugung von (netzgekoppelten) Fotovoltaik-Anlagen an oder auf Gebduden eingefiihrt.
Anlagen, die zwischen dem 1. Januar 2009 und dem 31.Dezember 2011 in Betrieb genommen

werden, erhalten eine Vergiitung zu einem reduzierten Fordersatz, wenn sie den erzeugten
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Strom nicht ins Netz einspeisen, sondern in ,,unmittelbarer raumlicher Ndhe der Anlage selbst

verbrauchen®.

Fiir Anlagen, die im Jahr 2009 in Betrieb genommen wurden und die eine installierte Leistung
von kleiner 30 kW, haben, wird fiir den selbst verbrauchten Strom eine Verglitung in Hohe
von 25,01 Cent je kWh gewéhrt. Durch die automatische Degression reduzierte sich dieser
Wert fiir Anlagen, die vom 1. Januar bis 30. Juni 2010 in Betrieb genommen wurden, auf
22,76 Cent je kWh. Wihrend mit der Anderung des EEG Mitte des Jahres 2010 eine auBer-
planméBige Senkung der Vergiitungssidtze von PV-Anlagen einherging, wurden die finanziel-
len Anreize fiir den Eigenverbrauch erweitert und verstirkt: Fiir Anlagen mit einem
Inbetriebnahmedatum ab dem 1. Juli 2010 wurde die Mdglichkeit der Nutzung der Eigenver-
brauchsregelung auf PV-Anlagen von bis zu 500 kW, ausgeweitet. Analog zur
Einspeisevergiitung sinkt dabei der Fordersatz mit steigender Anlagenleistung in den Katego-
rien Anlagen kleiner 30 kW, Anlagen kleiner 100 kW und Anlagen bis 500 kW, da jeweils ein
konstanter Betrag in Hohe von 16,83 Cent je kWh von der urspriinglichen Einspeisevergiitung
zur Ermittlung des Vergiitungssatzes im Falle des Eigenverbrauchs abgezogen wird. Zugleich
wurde ein zusétzlicher Anreiz bei hohen Eigenverbrauchsanteilen groBer 30 % der erzeugten
Strommenge der PV-Anlage gesetzt. Fiir diesen Strom wird ein geringerer Betrag in Hohe
von 12 Cent je kWh von der urspriinglichen Einspeisevergiitung zur Ermittlung des Vergii-

tungssatzes im Falle des Eigenverbrauchs abgezogen.

Bild 4—1 stellt die Vergiitungssitze in Abhéngigkeit vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme bei
Einspeisung ins Netz und bei Eigenverbrauch dar. Zusitzlich ist die Differenzierung des

Fordersatzes fiir einen Eigenverbrauchsanteil tiber und unter 30 % beriicksichtigt.

Es wird einerseits deutlich, dass die Degression der Vergiitungssétze im Zeitverlauf fiir den
Eigenverbrauch im Vergleich zum eingespeisten Fotovoltaikstrom geringer ausgefallen ist.
Andererseits werden zusétzliche Anreize fiir Investitionen in Fotovoltaikanlagen gesetzt, bei
denen ein hoher Eigenverbrauchsanteil moglich ist. In der Abbildung wurden konstant {iber
den gesamten Zeitraum vermiedene Strombezugskosten von 21 Cent je kWh unterstellt.
Berticksichtigt man die zu erwartenden Strompreissteigerungen fiir Endverbraucher, u. a.
durch die steigende EEG-Umlage im Jahr 2011, ist eine weitere Erhdhung der wirtschaftli-
chen Anreize zu erwarten. Riickwirkend gilt dies auch fiir Bestandsanlagen, die ab dem Jahr

2009 in Betrieb genommen wurden, da die Hohe der moglichen vermiedenen Kosten steigt.
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Bild 4—1: Vergiitungssdtze und vermiedene Strombezugskosten mit und ohne Eigenver-

brauch fiir eine 30 kWp-Anlage - 2009 bis 2011

Die Eigenverbrauchsregelung im Jahr 2009 wurde nur in geringem Umfang, konkret fiir 6.750
PV-Anlagen mit einer installierten Leistung von rund 70 MW in Anspruch genommen.*
Bezogen auf die im Jahre 2009 neu installierte Leistung in Héhe von fast 1.800 MW von
Anlagen mit Anspruch, d. h. Anlagen mit einer Leistung unter 30 kWp, entspricht dies gerade

einmal 4 %.

Die Anlagen, die die Eigenverbrauchsregelung genutzt haben, produzierten im Jahr 2009
insgesamt 17,8 GWh. Dabei wurde die Eigenverbrauchsregelung wiederum fiir eine Energie-
menge von etwa 4,8 GWh genutzt. Die durchschnittliche Eigenverbrauchsquote fiir Anlagen,

die diese Regelung genutzt haben, lag folglich bei etwa 27 %.

Der Eigenverbrauchsanteil von Anlagenbetreiber zu Anlagenbetreiber variierte dabei erheb-
lich. Die hochsten Inanspruchnahmemengen sind bei Anlagenbetreibern mit Eigenver-
brauchsanteilen von 20 bis 30 % und 50 bis 60 % vorhanden (Bild 4—2). Bei der Eigenver-
brauchsregelung werden aber sowohl z. T. niedrigere Anteile als auch hohere Anteile genutzt.
Rund 7 % der Energiemenge, die nach der Eigenverbrauchsregelung vergiitet wird, ldsst sich
Anlagenbetreibern mit einem Eigenverbrauchsanteil von 100 % zuordnen. D. h. diese Anla-

genbetreiber haben den erzeugten Strom vollsténdig selbst verbraucht.

2 Im Rahmen der Studie wurden von der Bundesnetzagentur Informationen zur Inanspruchnahme der Eigen-
verbrauchsregelung im Jahr 2009 zur Verfiigung gestellt, die als Grundlage fiir die folgende Darstellung die-

nen.
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Bild 4—2:  Aufteilung der Nutzung der Eigenverbrauchsregelung nach Eigenverbrauchs-
anteilen - Jahr 2009

4.3 Referenzszenario fiir den PV-Ausbau

Im vorangegangenen Abschnitt wurde gezeigt, dass in 2009 die Eigenverbrauchsregelung
lediglich von einem geringen Teil der zugebauten Fotovoltaikanlagen in Anspruch genommen
wurde. Fiir das Jahr 2010 liegen zwar noch keine offiziellen Angaben vor. Es ist jedoch davon
auszugehen, dass sich die Inanspruchnahme der Eigenverbrauchsregelung erhoht hat. Diese
Einschitzung resultiert zum einen aus der im vorangegangenen Abschnitt erlduterten steigen-
den Attraktivitit der Eigenverbrauchsforderung im Rahmen der Anderung des EEG Mitte des
Jahres 2010. Zum anderen ist zu erwarten, dass Anlagenbetreiber und Investoren vermehrt
iiber die Moglichkeit des Eigenverbrauchs des erzeugten Stroms, der damit verbundenen
Forderung sowie der Auswirkungen informiert sind. Aullerdem steigt die Attraktivitit der
Eigenverbrauchsnutzung aufgrund der damit verbundenen hdheren Einsparung an alternativen

Strombezugskosten aus dem 6ffentlichen Stromnetz.**

Fiir die weiteren Jahre bis 2015 ist ebenfalls zu erwarten, dass der in PV-Anlagen erzeugte

Strom zu bedeutenden Teilen selbst verbraucht wird. Bis Ende 2011 ist die 6konomisch at-

** Insbesondere aufgrund der steigenden EEG-Umlage sind die Strombezugskosten fiir die Endverbraucher in

2010 nochmals angestiegen.
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traktive Eigenverbrauchsvergiitung noch vorgesehen. Eine Anschlussregelung ist auf Basis
der aktuellen Gesetzeslage nicht explizit vorgesehen. Selbst wenn diese Regelung ab dem Jahr
2012 nicht mehr fortbestehen wird, ist mit einer weiteren Zunahme des Eigenverbrauchs zu
rechnen. Bei Fortfithrung der derzeit im EEG vorgesehenen Degression sinkt die Vergilitung
ab dem Jahr 2013 von ins 6ffentliche Stromnetz eingespeistem PV-Strom flir Dachanlagen
auf unter 20 Cent je kWh und liegt damit unterhalb der durchschnittlichen Strombezugskosten
fiir Haushalte. Somit ist ein moglichst hoher Eigenverbrauch auch ohne zuséitzliche Forderung
desselben fiir den PV-Anlagenbetreiber dkonomisch attraktiv. Aufgrund der Degression der
Vergiitungssitze steigt die Attraktivitit des Eigenverbrauchs in den Folgejahren noch weiter.

Diese Tendenz wiirde sich bei steigenden Strompreisen fiir Endverbraucher weiter verstarken.

In Tabelle 4-1 ist die Entwicklung der PV-Kapazititen sowie der damit verbundenen PV-
Stromerzeugung fiir einzelne Vergiitungskategorien fiir die Jahre 2010 bis 2015 dargestellt.
Diese Entwicklung basiert auf dem Trendszenario der ,,Mittelfristprognose zur deutschland-
weiten Stromerzeugung aus regenerativen Kraftwerken fiir die Kalenderjahre 2011 bis
2015“% des IE Leipzig. Fiir die nichsten Jahre wird ein weiterer Anstieg der installierten PV-
Leistung erwartet, so dass in 2015 eine Leistung von knapp 39 GW installiert ist. Fiir die
Stromerzeugung aus PV wird erwartet, dass diese im gleichen Zeitraum auf fast 36 TWh
ansteigt. Der Anteil der generell im Rahmen der Eigenverbrauchsregelung vergiitungsberech-
tigten Anlagen wird mit etwa 85 % bezogen auf die installierte Leistung angenommen. Dies
beinhaltet alle Gebdudeanlagen mit einer installierten Leistung von weniger als 500 kW,

wenn alle Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 als anspruchsberechtigt einbezogen werden

» Vgl. IE Leipzig (2010).
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Einheit 2011 2012 2013 2014 2015
Zubau MW 8.500 4.000 2.500 3.000 3.500
installierte Leistung MwW 25.426 29.426 31.926 34.926 38.426
davon:
Gebdudeanlagen <30 kW, MW 11.864 13.635 14.749 16.087 17.647
Gebdudeanlagen <100 kW, MW 6.159 7.302 8.021 8.883 9.890
Gebdudeanlagen < 500 kW, MW 3.747 4.528 5.020 5.610 6.298
Gebdudeanlagen > 500 kW, MW 1.034 1.177 1.263 1.381 1.536
Freifldchenanlagen MwW 2.623 2.785 2.874 2.966 3.056
Stromerzeugung GWh 20.734 26.786 29.964 32.684 35.929
davon:
Gebdudeanlagen <30kW , GWh 9.735 12.386 13.795 15.007 16.453
Gebdudeanlagen <100 kW, GWh 4.835 6.555 7.468 8.253 9.190
Gebdudeanlagen <500 kW , GWh 2.809 3.964 4.577 5.103 5.731
Gebdudeanlagen > 500 kW , GWh 902 1.118 1.234 1.339 1.482
Freiflichenanlagen GWh 2.453 2.764 2.889 2.981 3.073

Tabelle 4-1:  Prognose der installierten Leistung und der Stromerzeugung aus

Fotovoltaikanlagen nach Vergiitungskategorien - Jahre 2011 bis 2015

Die in Tabelle 4-1 dargestellte Entwicklung des PV-Zubaus bis 2015 dient als Grundlage fiir

die folgende Analyse zu den Auswirkungen des Eigenverbrauchs sowie den Effekten bei

Erreichen der Netzparitit. Im Rahmen dieser Analyse wird unterstellt, dass Anpassungen der

Vergiitungsregeln fiir den Eigenverbrauch den gesamten PV-Zubau nicht beeinflussen. Die

zusdtzliche Vergiitung des eigenverbrauchten PV-Stroms erh6ht zwar grundsitzlich die At-

traktivitét fiir Investoren, da somit hohere Renditen erwirtschaftet werden konnen. Allerdings

ist eine belastbare Abschitzung dieses Effekts aufgrund der sehr heterogenen Investorenstruk-

tur und damit auch Informationsstruktur sowie dem sehr dynamischen Marktumfeld kaum

moglich. Daher wird im Rahmen der folgenden Analyse die in Tabelle 4-1 aufgezeigte Ent-

wicklung der PV-Stromerzeugung als Basis fiir die jeweiligen Untersuchungen beibehalten.

44  Methodik und Annahmen zur Analyse der Auswirkungen auf

Netzkosten

Nachfolgend werden Methodik und Annahmen zur Analyse der Auswirkungen auf die Netz-

kosten dargestellt. Die Ergebnisse dieser Analysen finden sich in Abschnitt 4.5.
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Betrachtete Effekte

Die potenziellen Auswirkungen unterschiedlicher Regelungen (Eigenverbrauch / Netzparitét)

auf die Belastung der Stromnetze, auf den notwendigen Netzausbau und die damit verbunde-

nen Netzkosten und Netzentgelte werden analysiert, in dem auf Basis des zuvor beschriebe-

nen Szenarios abweichende PV-Entwicklungen im Sinne von Sensitivitdtsanalysen betrachtet

werden.

Hier sind verschiedene, teilweise gegenliufige Effekte zu bertiicksichtigen:

Anderungen der Ver- und Entsorgungsaufgabe in den Verteilungsnetzen und damit der
Netzbelastung ergeben sich nicht direkt aus der Eigenverbrauchsregelung, sondern aus-
schlieBlich aus den damit verbundenen Anreizen zur Verbrauchsverlagerung und Zwi-

schenspeicherung des erzeugten PV-Stroms.

Ohne Zwischenspeicherung kann die Eigenverbrauchsregelung — gerade in Verbindung
mit verstirkten Anstrengungen z. B. zur zeitlichen Flexibilisierung des Verbrauchs von
HaushaltsgroBBgeriten — eine generelle, d. h. vom tatsdchlichen Sonnenangebot unabhingi-
ge Verschiebung des Verbrauchs hin zu typischerweise sonnenstarken Mittagsstunden be-
wirken, was wiederum an Tagen mit geringer PV-Einspeisung zu einer Erhohung der Last-

spitze und damit einer erh6hten Netzbelastung fiihren konnte.

Sofern die Netze weiterhin fiir simtliche Last- und Einspeisespitzen, die z. B. zu last-
schwachen Zeiten oder bei gefiillten Zwischenspeichern in erheblicher Hohe auftreten
konnen, auszulegen sind, kann sich die Benutzungsstundenzahl als Folge der Zwischen-
speicherung verringern. Damit wéren die Netzkosten bei geringerer iiber das Netz transpor-

tierter Energiemenge prinzipiell identisch zum Fall ohne Eigenverbrauchsregelung.

In diesem Zusammenhang ist zusitzlich die Problematik einheitlicher Anreize fiir Ver-
brauchsverlagerungen durch die Eigenverbrauchsregelung und eine zukiinftige verstirkte
Anbindung im Rahmen von smart grids sowie variablen Tarifen als kritisch zu sehen. Die
jeweiligen Anreize werden in der Regel nicht zu einer identischen Lastverlagerung flihren,
so dass durch die Eigenverbrauchsregelung eine Anpassung des Verbrauchs durch eine
steigende kurzfristige Preiselastizitdt der Nachfrage ggf. konterkariert wird und bei einer

Betrachtung des gesamten Systems zu unerwiinschten Ergebnissen fiihrt.
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Modellnetzanalyse

Um die Auswirkungen eines verdnderten Zubaus von PV-Anlagen auf die Verteilungsnetze
exakt und im Detail zu analysieren, miisste eine Vielfalt von Einflussfaktoren mit hoher Ge-
nauigkeit beriicksichtigt werden. Dies ist im Rahmen dieser Studie jedoch aus Aufwands-
griinden weder vertretbar noch notwendig, denn die technisch-wirtschaftlichen Auswirkungen
der dezentralen Erzeugung sollen fiir ganz Deutschland abgeschdtzt und nicht fiir ein eng

begrenztes Gebiet exakt berechnet werden.

Zur Ermittlung der landesweiten Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugungsanlagen
auf die Verteilungsnetze ist der methodische Ansatz der Modellnetzanalyse gut geeignet. Der
Modellnetzanalyse (MNA) liegt die Idee zugrunde, die Versorgungsaufgabe in stark abstra-
hierter Form mit nur wenigen Eingangsgrof3en zu beschreiben, so dass die wesentlichen Wir-
kungszusammenhédnge zwischen diesen Eingangsgroflen (Versorgungsaufgabe einschlieBlich
Verbrauchern und Erzeugungsanlagen, iibliche Vorgaben zur Netzauslegung) und den Aus-
gangsgroflen (Mengengeriist der zur Erfiillung der Versorgungsaufgabe benétigten Netzanla-
gen und folglich Netzkosten) leicht untersucht werden konnen, losgelost von fallspezifischen

Einzeleinflissen.

Charakterisierung der dezentralen Erzeugung

Um die Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugung auf die Verteilungsnetze zu analy-
sieren, ist es zundchst notwendig, verschiedene denkbare PV-Ausbauvarianten weitergehend

zu charakterisieren:

e Regionale Differenzierung: Aus Sicht der Verteilungsnetze ist es erforderlich, die (klein-)
rdumige Verteilung der Erzeugungsanlagen zu beriicksichtigen, um bestimmen zu konnen,
in welchen Netzbereichen Erzeugungsanlagen in welchem Umfang aufgenommen werden
miissen. Die kleinrdumige Verteilung der Erzeugungsanlagen kann allenfalls fiir den heuti-
gen Zustand exakt beriicksichtigt werden, und dies auch nur mit sehr hohem Datenerfas-

sungsaufwand. Fiir die Zukunft ist sie nicht (exakt) vorhersehbar.

Je groBer die rdumliche Konzentration der Erzeugungsanlagen ist, d. h. je hoher die Er-
zeugungsleistung ist, die in einem bestimmten Netzbereich aufgenommen werden muss,
desto groBer sind die Auswirkungen des Zubaus dezentraler Erzeugung auf die Netzausle-

gung und somit die Netzkosten.
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Auf Basis der Erfahrungen mit dem bisherigen Zubau dezentraler Erzeugungsanlagen hal-
ten wir es fiir plausibel, davon auszugehen, dass die Standorte der Erzeugungsanlagen zu-
kiinftig so gewdhlt werden, dass sie auf ca. 10 bis 20 % der von den Verteilungsnetzen

versorgten Flachen konzentriert sind.

e FEinsatzcharakteristik: Der Einsatz von PV-Anlagen richtet sich bisher praktisch aus-
schlieBlich nach dem Dargebot des Primérenergietragers Sonne. Sofern keine dezentralen
Speicher eingesetzt werden, hat dies zur Folge, dass PV-Anlagen zu bestimmten Zeitpunk-
ten nahezu zeitgleich mit der gesamten installierten Erzeugungsleistung in die lokalen Ver-
teilungsnetze einspeisen, wihrend zu anderen Zeitpunkten praktisch keine Erzeugungsleis-
tung verfiigbar ist. Fiir die Netzauslegung ist es deshalb relevant, die zeitliche Korrelation

der Erzeugungsleistung mit dem Verbrauch zu beriicksichtigen.

Auswirkungen auf die Netzauslegung

Im ersten Schritt wird untersucht, welche Auswirkungen unterschiedliche Zubau-Umfinge
der PV-Anlagen auf den Strombezug aus iiberlagerten Netzebenen haben. Dies ist der Aus-
gangspunkt flir die Analyse der Auswirkungen auf den Netzanlagenbedarf und schlie8lich die

Netzkosten.

Dabei ist zu beachten, dass fiir die Netzauslegung (und somit fiir die Netzkosten) vor allem
die Zeitpunkte mit den maximal auftretenden Leistungsspitzen ausschlaggebend sind. Somit
ist zum einen der Fall zu betrachten, bei dem maximaler Verbrauch mit minimaler Einspei-
sung und zum anderen der Fall, bei dem minimaler Verbrauch mit maximaler Einspeisung
zusammentrifft. Demgegeniiber sind die durch den Zubau dezentraler Erzeugung hervorgeru-
fenen Verdanderungen der Energiebeziige fiir die Netzauslegung von untergeordneter Bedeu-

tung.

Die auslegungsrelevanten Hochstbelastungen konnen bei geringen Erzeugungsleistungen
durch den Einsatz dezentraler Erzeugungsanlagen reduziert werden, soweit die {iber ein Netz-
element ,,abzutransportierende* Erzeugungsleistung jederzeit geringer ist als die hieriiber

versorgte Last.

Sofern der Maximalwert, der {iber ein Netzelement abzutransportierenden Erzeugungsleistung

abziiglich des dann auftretenden Leistungsflusses zur Versorgung der Lasten die Maximalbe-
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lastung in Lastrichtung tiberschreitet, wird die Erzeugungsleistung zum ausschlaggebenden

Faktor bei der Netzauslegung.

In landlichen Regionen ist vielfach nicht die Strombelastung der Betriebsmittel fiir die Netz-
auslegung entscheidend, sondern die Einhaltung der vorgeschriebenen Spannungsgrenzen an
den Netzanschlusspunkten. In diesen Féllen kdnnen bereits geringe, infolge des Zubaus de-
zentraler Erzeugungsanlagen auftretende Riickspeisungen dazu fiihren, dass Netze verstérkt

werden miissen.

Auswirkungen auf Netzkosten

Grundlage der Berechnung der Netzkosten sind die mittels Modellnetzanalyse (s. o.) be-
stimmten Netzmengengeriiste (Leitungsldngen, Zahl der Umspannstationen). Grundsitzlich
wird davon ausgegangen, dass die auf diese Assets bezogenen Netzkosten direkt proportional
zur Netzmenge sind, so dass die entsprechenden Netzkosten (und deren Anderungen) direkt

aus den Netzmengengeriisten (bzw. deren Anderungen) berechnet werden konnen.

4.5  Auswirkungen auf Forderkosten, EEG-Umlage,

Netznutzungsentgelte und Strompreise

4.5.1 Eigenverbrauchsférderung

4.5.1.1 Qualitative Analyse

Im Rahmen der Analyse werden die Auswirkungen unterschiedlicher Forderregelungen fiir
den Eigenverbrauch fiir Strom aus Fotovoltaikanlagen aufgezeigt und erldutert. Der Anreiz
fiir Endverbraucher zum Eigenverbrauch des erzeugten PV-Stroms besteht grundsétzlich
darin, dass fiir diese Strommenge der Strombezug aus dem 6ffentlichen Stromnetz eingespart
werden kann. Derzeit liegen die durchschnittlichen Strombezugskosten bei rund 21 Cent je
kWh. Der EE-Betreiber verzichtet im Rahmen des derzeitigen EEG fiir die eigenverbrauchte
Strommenge auf die hohere Vergiitung, welche bei Einspeisung ins offentliche Stromnetz
gewihrt wird. Ohne eine zusitzliche Forderung des eigenverbrauchten Stroms bestiinde somit

bei den derzeitigen Vergiitungssitzen kein Anreiz zum Eigenverbrauch des erzeugten Stroms.
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Da der Gesetzgeber einen moglichst hohen Eigenverbrauch anreizen mochte, wird im Rah-
men des EEG auch fiir den eigenverbrauchten Strom eine Vergilitung gewihrt. Die Férderung
des eigenverbrauchten PV-Stroms wurde so festgelegt, dass sich der EE-Betreiber in 2011 bei
einem Eigenverbrauchsanteil von weniger als 30 % um rund 5 Cent je kWh besser stellt als
bei alternativer Einspeisung ins 6ffentliche Stromnetz. Bei einem Eigenverbrauch von mehr

als 30 % steigt dieser Wert auf 9 Cent je kWh an.?*

Somit bestehen wirtschaftliche Anreize fiir den Anlagenbetreiber fiir einen Eigenverbrauch
des erzeugten Stroms.”” Mit der zusitzlichen Forderung des Eigenverbrauchs und der daraus

resultierenden verstarkten Inanspruchnahme sind folgende Effekte verbunden:

e Verminderung der EEG-Bruttoférderkosten: Die Inanspruchnahme des Eigenver-
brauchs vermindert die Bruttoférderkosten fiir PV-Anlagen, da der eigenverbrauchte Strom

gegeniiber einer alternativen Einspeisung eine geringere Vergiitung erhilt.

e Verminderung der EEG-Nettoforderkosten: Sofern die Eigenverbrauchsforderung
niedriger ist als der Fordertarif flir die alternative Netzeinspeisung des erzeugten PV-
Stroms abziiglich des Vermarktungserldses auf dem GrofBhandelsmarkt vermindern sich
die gesamten Nettoforderkosten und somit auch die absoluten EEG-Umlagekosten. Die
derzeit giiltigen Vergiitungssitze fiir den eigenverbrauchten Strom liegen stets unterhalb

der Vergiitung des eingespeisten Stroms abziiglich der Vermarktungserlose™.

e Veriinderung der spezifischen EEG-Umlage: Hierbei sind zwei gegenldufige Effekte zu
unterscheiden: Auf der einen Seite fithren die geringeren absoluten EEG-Umlagekosten zu
einer geringeren spezifischen EEG-Umlage. Auf der anderen Seite erhoht sich die spezifi-
sche EEG-Umlage, da die gesamten EEG-Umlagekosten auf eine geringere Abnahmemen-

ge umgelegt werden.

% Die Werte unterstellen durchschnittliche Strombezugskosten von 21 Cent je kWh.

" Hierbei sind zusitzlich Kosten fiir die separate Messung der Erzeugung, der Netzeinspeisung sowie des

Eigenverbrauchs zu beriicksichtigen.

% Von den Vermarktungserlosen sind noch die Kosten der Vermarktung wie bspw. Profilserviceaufwand,

Handelsanbindung etc. abzuziehen.
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Erhohung der spezifischen KWK-Umlage: Aufgrund der geringeren Stromabnahme-
menge bei unveranderten absoluten Forderkosten der KWK erhoht sich die spezifische

KWK-Umlage.

Erhohung der spezifischen Netznutzungsentgelte: Die spezifischen Netznutzungsent-
gelte erhohen sich, da die Netzkosten auf eine geringere Abnahmemenge umgelegt wer-
den. (Ob und inwieweit zudem die Netzkosten beeinflusst werden, wird weiter unten dis-

kutiert.)

Verminderung von Steuer- und Konzessionseinnahmen: Da sich durch den Eigenver-
brauch der PV-Stromerzeugung in gleicher Hohe die Absatzmenge vermindert, vermindern
sich damit auch die 6ffentlichen Einnahmen. Da der EE-Betreiber fiir den Eigenverbrauch
keine spezifischen Kosten zu tragen hat, fallen fiir diesen Teil weder Strom- oder Mehr-

wertsteuern noch Konzessionsabgaben an.

Stirkerer Zubau von PV-Anlagen: Die vergleichsweise hohe Vergiitung des Eigenver-
brauchs fiihrt unter Beriicksichtigung der eingesparten Strombezugskosten zu einem stér-

keren Anbau fiir den Bau von PV-Anlagen.

Neben den aufgezeigten Auswirkungen eines zunehmenden Anteils an Eigenverbrauch
auf die Forderkosten, die Bestandteile des Endverbraucherpreises fiir Strom sowie den PV-
Zubau sind auch Anpassungen auf Seiten der EE-Betreiber denkbar, um den Eigenver-

brauch weiter zu erhohen. Dabei lassen sich folgende Moglichkeiten unterscheiden:

Kleinere Dimensionierung der PV-Anlagen: Durch eine kleinere Dimensionierung der
Dachanlagen ldsst sich der Eigenverbrauchsanteil erhdhen. Allerdings besteht durch die
derzeitigen Vergiitungen ein Anreiz zur Ertragsmaximierung. Die EE-Betreiber schopfen
in der Regel ihr gesamtes verfligbares Fldchenpotenzial aus, um moglichst viel PV-Strom
zu erzeugen und vergiitet zu bekommen. Trotz der Mdoglichkeit eines hoheren Eigenver-
brauchs und damit héheren spezifischen Einnahmen ist daher bei der derzeitigen Ausge-
staltung der Forderung nicht mit einer kleineren Dimensionierung der Anlagen in deutli-

chem Umfang zu rechnen.

Anpassung des Verbrauchverhaltens: Der Anteil des Eigenverbrauchs lésst sich grund-
sitzlich durch eine Anpassung der tiglichen Verbrauchsstruktur erhohen. Durch Verlage-
rung des Stromverbrauchs von Zeiten einer geringen zu Zeiten einer hohen Stromerzeu-

gung der PV-Anlage lédsst sich vermehrt der erzeugte Strom direkt nutzen. Allerdings ist
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eine solche Anpassung in einer relevanten GroBenordnung derzeit noch nicht erkennbar.
Zum einen ist davon auszugehen, dass die Verbraucher nur begrenzt bereit sind, ihre Ge-
wohnheiten bzgl. der Verwendung elektrischer Gerdte nach der Tageszeit auszurichten.
Zum anderen existieren derzeit kaum sogenannte intelligente Gerite, die ihren Stromver-
brauch automatisch an bspw. den Strompreisen ausrichten. Aulerdem sind solche Geréte

mit hoheren Anschaffungskosten verbunden.

Zubau eines Stromspeichers: Durch dezentrales Einspeichern des iiberschiissigen PV-
Stroms und Ausspeichern in Zeiten keiner oder lediglich geringer PV-Erzeugung lasst sich
der Eigenverbrauchsanteil erhdhen.”” Solche dezentralen Speicherlosungen basieren auf
Batterien und sind meist auf eine Speicherdauer von 12 bis 24 Stunden ausgelegt. Eine de-
taillierte Untersuchung von dezentralen Stromspeichern fiir PV-Anlagen erfolgt in Kapitel

4.6.

Die Anpassungen auf Seiten der EE-Betreiber stehen in direktem Zusammenhang mit den
hierdurch verursachten netzseitigen Wirkungen. Durch die zuvor diskutierte Anpassung
des Verbrauchsverhaltens und/oder den Zubau von dezentralen Speichern kdnnen im Hin-
blick auf die Netzbelastung und folglich die Netzdimensionierung und Netzkosten zweier-
lei Effekte auftreten: Zum einen kann die maximale durch den Abtransport der PV-
Anlagen determinierte Netzbelastung reduziert werden, in dem ein Teil des Stromver-
brauchs von Zeiten einer geringen zu Zeiten einer hohen Stromerzeugung (typischerweise
sonnenstarke Mittagsstunden) der PV-Anlage verlagert wird. Um eine nachhaltig netzent-
lastende Wirkung zu erreichen, ist allerdings zu vermeiden, dass durch eine generelle Ver-
brauchsverlagerung an Tagen mit geringer PV-Einspeisung eine Erhdhung der Lastspitze
und damit eine erhohte Netzbelastung auftreten. Erreichbar wiére ein solches Verhalten
entweder durch Einsatz von dezentralen Speichern (die allerdings auf absehbare Zeit kaum
wirtschaftlich sind — s. 0.) oder durch ein an der tatsdchlichen Erzeugungsleistung orien-
tiertes Verbrauchsverhalten, was praktisch allerdings erst mittel- bis langfristig flichende-

ckend umsetzbar sein wird, da es die (vielfach im Zuge von Diskussionen iiber ,,Smart

29

Wie bereits bei den Lastverlagerungen erwéhnt, konnen die Anreize der Eigenverbrauchsregelung zu einer
Einsatzweise der dezentralen Speicher fiihren, die aus Systemsicht nicht effizient ist. Dies gilt sowohl fiir ei-

nen Ausgleich von Angebot und Nachfrage auf dem Strommarkt als auch fiir die Netze.
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Grid Konzepte* genannte) Moglichkeit einer erzeugungsabhiangigen Laststeuerung voraus-

setzt.

Somit ist nicht auszuschlieen, dass die Eigenverbrauchsregelung in ndherer Zukunft zu einer
generellen, d. h. vom tatsdchlichen Sonnenangebot unabhingigen Verschiebung des Ver-
brauchs hin zu typischerweise sonnenstarken Mittagsstunden fithren kann, was wiederum an
Tagen mit geringer PV-Einspeisung zu einer Erhohung der Lastspitze und damit einer erhoh-
ten Netzbelastung fithren konnte. Mittel- bis langfristig kann von einem stirker an der tatsdch-
lichen PV-Einspeisung orientierten Verbrauch (ggf. unterstiitzt durch dezentrale Speicher)
und damit einer verringerten Netzbelastung ausgegangen werden. Die Wirkung dieser beiden

gegenldufigen Effekte wird in nachfolgendem Abschnitt grob quantifiziert.

4.5.1.2 Quantitative Analyse

Nachdem im vorangegangenen Abschnitt die Effekte eines steigenden Eigenverbrauchs auf-
grund einer darauf bezogenen Forderung qualitativ diskutiert wurden, erfolgt im Folgenden
eine Quantifizierung der Auswirkungen auf die Preise fiir Haushaltsstrom sowie auf die Ein-
nahmen der 6ffentlichen Hand. Dabei werden zunéchst die Auswirkungen unter Beriicksichti-
gung der derzeitigen Forderregelungen im EEG aufgezeigt, d.h. bei einem Auslaufen der
Eigenverbrauchsforderung Ende 2011 fiir Neuanlagen (Szenario 1). In einem zweiten Schritt
wird untersucht, welche Anderungen sich ergeben wiirden, wenn die Férderung des Eigenver-
brauchs fiir Neuanlagen bis 2015 beibehalten wiirde (Szenario 2). In beiden Szenarien wird
unterstellt, dass die im EEG festgelegte Forderung des eingespeisten PV-Stroms auf Basis der
aktuellen Regelungen bis 2015 fortgefiihrt wird. Fiir den PV-Zubau sowie die damit verbun-
dene Stromerzeugung wird angenommen, dass sich diese unabhingig von der Forderung des
Eigenverbrauchs entwickelt. Die im Rahmen der Quantifizierung unterstellte Entwicklung der
Fotovoltaik in Deutschland bis 2015 ist in Tabelle 4-1 dargestellt. AuBerdem wird angenom-
men, dass alle Anlagen, die im Rahmen des EEG zur Nutzung der Eigenverbrauchsférderung
angereizt werden, diese auch in Anspruch nehmen werden. Dies sind fiir 2009 alle PV-
Dachanlagen mit einer Leistung von weniger als 30 kW, sowie ab Juli 2010 alle PV-
Dachanlagen mit einer Leistung von weniger als 500 kW,. Altere Bestandsanlagen sowie
Anlagen mit einer hoheren Leistung sind von der Eigenverbrauchsforderung nicht betroffen.
Bei der Analyse wird somit eine maximale Abschitzung der Auswirkung hinsichtlich der

Nutzung des Inanspruchnahmepotenzials vorgenommen. Da der in den nichsten Jahren reali-
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sierte durchschnittliche Eigenverbrauchsanteil der PV-Anlagen derzeit nur schwer abschitz-
bar ist, wird flir die beiden Szenarien jeweils zusdtzlich eine Sensitivitidt mit einem verdander-

ten durchschnittlichen Eigenverbrauchsanteil untersucht.

Szenario 1: Auslaufen der PV-Eigenverbrauchsforderung Ende 2011

Wie bereits in der qualitativen Analyse der Eigenverbrauchsforderung erldutert, setzt die
zusitzliche Forderung des Eigenverbrauchs einen zusétzlichen Anreiz fiir die Nutzung des
selbst erzeugten Stroms. Mit einer erhohten Inanspruchnahme des Eigenverbrauchs sind die in
Tabelle 4-2 dargestellten Auswirkungen auf den Strompreis fiir Haushaltskunden verbunden.
Dabei bedeuten positive Werte eine Erhohung der Preisbestandteile bei einer Eigenver-
brauchsforderung bis 2011 gegeniiber dem Fall, dass der PV-Strom nicht teilweise selbst
genutzt wird. Negative Werte bedeuten umgekehrt eine Entlastung der Endverbraucher. In der
linken Tabellenhélfte sind die Ergebnisse fiir den Fall eines durchschnittlichen Eigenverb-
rauchanteils von 25 % dargestellt. Dabei zeigt sich, dass die spezifische EEG-Umlage fiir
Haushaltskunden sinkt. Der preissenkende Effekt geringerer Forderkosten iiberwiegt den
Effekt einer geringeren Umlagebasis.®® Aufgrund der geringeren Umlagebasis erhdhen sich
jedoch zugleich die spezifischen Netznutzungsentgelte sowie die KWK-Umlage, da die Re-
gelenergiekosten sowie die absolute KWK-Forderung und zunédchst auch die Netzkosten
unabhingig vom Eigenverbrauch angenommen sind. Fiir die Strompreisbestandteile der
Strombeschaffung und des Vertriebs wird im Rahmen der Untersuchung angenommen, dass
diese in allen Szenarien identisch sind und somit die Hohe des Eigenverbrauchs bei identi-
schem PV-Zubau keinen Einfluss auf den GroBhandelspreis sowie die Vertriebskosten haben
wird. Bei einem unterstellten Anstieg des Eigenverbrauchsanteils auf durchschnittlich 60 %
(rechte Tabellenhélfte) verstirken sich die genannten Effekte moderat. Insgesamt zeigt sich
jedoch in beiden Féllen kein nennenswerter Effekt auf die Strompreise fiir Haushaltskunden.

Tendenziell ist der Effekt in beiden Féllen in den ersten Jahren marginal negativ, d. h. ceteris

% Trotz des Einstellens der Eigenverbrauchsforderung nach 2011 veriéindert sich auch in den Folgejahren die
Differenz der EEG-Umlage. Dies resultiert aus der Annahme eines im Zeitverlauf steigenden GroBhandels-
preises. Da im Fall ohne Eigenverbrauchsférderung insgesamt mehr PV-Strom vermarktet wird, wirken sich
die hoheren Vermarktungserlose gegeniiber dem Fall mit einer Eigenverbrauchsférderung positiv aus und

vermindern die Differenz der EEG-Umlage.
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paribus kann mit einer leichten Entlastung der Strompreise fiir Endkunden gerechnet werden,

kehrt sich allerdings bereits ab 2012 / 2013 ins Gegenteil um.

bis 2011 (EV-Anteil von 25%) gegeniiber|bis 2011 (EV-Anteil von 60%) gegenii
keiner EV-Forderung keiner EV-Férderung

Strompreiserh6hung bei EV-Forderung | Strompreiserh6hung bei EV-Forderung

ber

2010 2011 2012 2013 2014 2015|2010 2011 2012 2013 2014 2015

€/MWh €/MWh
EEG-Umlage -0,16 -0,33 -0,38 -0,36 -033 -0,300 -0,39 -0,70 -0,77 -0,71 -0,65 -0,58
Netznutzungsentgelt] 0,10 0,27 036 036 036 036 024 065 08 087 087 0,88
KWK-Umlage 001 o000 000 000 000 o000 o001 o001 o001 o001 001 0,01
Mehrwertsteuer -0 -001 o000 o000 001 001 -002 -001 002 003 004 0,06
Gesamt -0,07 -0,07 -003 o001 0,04 008 -015 -0,04 0,11 0,20 0,28 0,37

Tabelle 4-2:  Differenz der Haushaltsstrompreise bei Einstellen der Eigenverbrauchsforde-
rung von PV-Anlagen Ende 2011 gegeniiber keiner Eigenverbrauchsforderung

Obige Prognosen der Netznutzungsentgelte unterstellen, dass die Netzkosten unabhéngig von
der Eigenverbrauchsforderung sind. Gleichwohl ist hierin die Zunahme der Netzkosten, die
sich aus dem PV-Zubau von 2010 bis 2015 (Tabelle 4-1) ergeben, enthalten. Die prozentuale

Zunahme der Netzkosten liegt dabei je nach Netzebene zwischen 2 % und 10 %.

Um die Wirkungen des oben diskutierten Effekts einer generellen, d. h. vom tatsidchlichen
Sonnenangebot unabhéngige Verschiebung des Verbrauchs mit der Folge einer Erhohung der
Lastspitze und damit einer erhohten Netzbelastung grob zu quantifizieren, haben wir Analy-
sen durchgefiihrt, bei denen wir angenommen haben, dass die Lastspitze an allen NS-
Netzanschliissen mit PV-Anschluss um 20 % zunimmt (was nach unserer Einschitzung eine
realistische Obergrenze fiir die Verschiebung darstellt). Die Ergebnisse zeigen, dass die Netz-
kosten dann von 2010 bis 2015 je nach Netzebene um 2,5 bis 11 % zunehmen. Im Vergleich
mit obigen Zahlen ldsst sich somit festhalten, dass dieser Effekt tendenziell vernachlissigt

werden kann.

Selbige Erkenntnis ergibt sich aus der Analyse des gegenldufigen Effektes, der sich aus einem
starker an der tatsdchlichen PV-Einspeisung orientierten Verbrauch (ggf. unterstiitzt durch
dezentrale Speicher) und damit einer verringerten Netzbelastung ergibt. Hier haben wir ange-
nommen, dass sich eine Reduktion der Einspeisespitze um 20 % (was unserer Einschétzung

nach ebenfalls als realistische Obergrenze angesehen werden kann) erreichen ldsst. Hieraus
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ergibt sich von 2010 bis 2015 je nach Netzebene eine Zunahme der Netzkosten um 2 bis 9 %

und somit ebenfalls nur eine unwesentliche Anderung gegeniiber der Basis-Betrachtung.

Somit lédsst sich festhalten, dass die potenziellen netzbe- als auch die netzentlastenden Wir-
kungen, die durch die Eigenverbrauchsregelung verursacht werden, bezogen auf die absolute
Zunahme der Netzkosten, die sich ohnehin durch den Ausbau der Netze infolge des Zubaus
der PV-Anlagen ergeben, eine untergeordnete Rolle spielen und somit fiir die Diskussion um
die Fortfiihrung einer solchen Regelung nicht ausschlaggebend sind. Eine nennenswerte

netzentlastende Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt.

In Tabelle 4-3 sind einerseits die verminderten absoluten EEG-Umlagekosten durch die bis
2011 geltende Eigenverbrauchsforderung dargestellt. Dabei zeigt sich bis 2012 eine zuneh-
mende Kostenminderung.?' In den Folgejahren reduziert sich die Kostenminderung wiederum
aufgrund angenommener steigender Vermarktungserlose des PV-Stroms. Ein weiterer Effekt
der Eigenverbrauchsnutzung liegt in einer Verminderung der Einnahmen der offentlichen
Hand. Dadurch, dass die steuerpflichte Stromabnahmemenge sinkt, vermindert dies auch die
Einnahmen aus Konzessionsabgaben, Strom- und Mehrwertsteuer. Selbst bei Einstellen der
Eigenverbrauchsforderung im Jahr 2011 fiir Neuanlagen mit Inbetriebnahmejahr ab 2012
kann diese Minderung je nach untersuchtem Fall rund 150 bis 400 Mio. € im Jahr 2015 betra-

gen.

3 Trotz Einstellen der Eigenverbrauchsforderung Ende 2011 mindern sich die EEG-Umlagekosten in

2012 noch weiter. Dies liegt daran, dass in den Berechnungen die in einem Jahr zugebauten PV-Anlagen erst im
darauffolgenden Jahr ihr vollstindiges Erzeugungspotenzial ausschopfen kdnnen, da sie im Durchschnitt erst zur
Mitte des Jahres in Betrieb genommen werden. Zusitzlich wirkt sich der in Tabelle 4-2 dargestellte Effekt einer
mittelfristig sinkenden Differenz der EEG-Umlage aufgrund hoherer Vermarktungserlose im Fall keiner EV-

Forderung auch auf die Differenz der gesamten EEG-Umlagekosten aus.
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Verminderung bei EV-Forderung bis Verminderung bei EV-Forderung bis
2011 (EV-Anteil von 25%) gegeniiber 2011 (EV-Anteil von 60%) gegeniiber
keiner EV-Férderung keiner EV-Férderung
2010 2011 2012 2013 2014 2015| 2010 2011 2012 2013 2014 2015
Mio. € Mio. €
EEG-Umlage 86 203 256 252 250 248 203 446 552 544 537 533

Konzessionsabgabe 12 33 43 43 43 43 30 78 102 102 102 102

Stromsteuer 16 43 56 56 56 56 39 103 134 134 134 134

Mehrwertsteuer 22 53 67 67 66 66 52 119 150 148 147 146

Tabelle 4-3:  Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Einnahmen der
offentlichen Hand bei Einstellen der Eigenverbrauchsférderung von PV-
Anlagen Ende 2011 gegeniiber dem Fall ohne Eigenverbrauchsforderung

Szenario 2: Fortfiihren der PV-Eigenverbrauchsforderung bis Ende 2015

In Tabelle 4-4 sind die Effekte auf die Strompreise fiir den Fall dargestellt, dass die PV-
Eigenverbrauchsforderung bis mindestens Ende 2015 verldngert wird. Die Effekte sind grund-
satzlich identisch zu denjenigen in Szenario 1. Aufgrund des hoheren Eigenverbrauchs und
der damit verbundenen geringeren Verteilungsbasis fallen insbesondere die Kosten fiir Netz
und Regelenergie vergleichsweise stdrker ins Gewicht. Bei einem unterstellten durchschnittli-
chen Eigenverbrauchsanteil von 60 % wiirden sich die Strompreise fiir den Endverbraucher
um etwas mehr als 1 € je MWh erhohen. Unterstellt man jedoch das aus derzeitiger Sicht
realistischere Szenario eines durchschnittlichen Eigenverbrauchanteils von 25 % so zeigt sich
wiederum, dass die Forderung des Eigenverbrauchs den Preis fiir Haushaltsstrom nur margi-

nal beeinflusst.
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EEG-Umlage -0,16 -0,37 -0,51 -0,56 -0,58 -059 -0,39 -0,77 -1,00 -1,06 -1,07 -1,04
Netznutzungsentgelt 010 031 049 059 068 0799 024 074 1,19 144 166 1,92
KWK-Umlage 001 o000 o001 o001 o001 001 001 001 001 002 002 0,03
Mehrwertsteuer -001 -001 o000 001 002 o004 -002 o000 004 007 012 0,17
Gesamt -0,07 -0,07 -002 0,05 0,13 0,25 -015 -0,02 0,24 047 0,73 1,08

Tabelle 4-4:  Differenz der Haushaltsstrompreise bei Fortfiihrung der Eigenverbrauchsfor-

derung von PV-Anlagen bis Ende 2015 gegentiiber dem Fall ohne Eigenver-

brauchsforderung

Die im Vergleich zu Szenario 1 lidnger gewéhrte Eigenverbrauchsforderung fiihrt zu einer

starkeren Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Konzessions- und Steu-

ereinnahmen. Wie Tabelle 4-5 zeigt, vermindern sich die Einnahmen der 6ffentlichen Hand

um rund 350 Mio. € (durchschnittlicher Eigenverbrauchsanteil von 25 %) und rund

800 Mio. € (durchschnittlicher Eigenverbrauchsanteil von 60 %).

EEG-Umlage 86 228 344 401 450 507 203 497 732 847 943 1.060

Konzessionsabgabe 12 37 59 70 80 92 30 89 141 168 192 220

Stromsteuer 16 49 77 92 105 120 39 117 185 221 252 289
o Mehrwertsteuer 22 60 91 107 121 137 52 134 201 235 264 298
Tabelle 4-5:  Verminderung der absoluten EEG-Umlagekosten sowie der Einnahmen der

offentlichen Hand bei Fortfiihrung der Eigenverbrauchsforderung von PV-

Anlagen bis Ende 2015 gegeniiber dem Fall ohne Eigenverbrauchsforderung
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4.5.2 PV-Forderung bei Erreichen der Netzparitat

4.5.2.1 Qualitative Analyse

Die folgende Analyse bzgl. der Auswirkungen bei Erreichen der Netzparitdt ist sehr eng
verbunden mit der vorangegangen Analyse bzgl. der Eigenverbrauchsregelung. Die sogenann-
te Netzparitit gilt als erreicht, wenn die Kosten des selbst erzeugten Stroms bspw. einer
Fotovoltaikanlage gleich hoch sind wie die Strombezugskosten, die fiir den Bezug des Stroms
aus dem Offentlichen Netz vom jeweiligen Verbraucher zu zahlen sind. Mit diesem Zeitpunkt
ist jedoch weder die Wettbewerbsfahigkeit noch die Wirtschaftlichkeit im betriebswirtschaft-
lichen Sinne der PV-Anlage ohne zusitzliche Forderung erreicht. Vielmehr bezieht sich die
Netzparitit ausschlieBlich auf den Anteil des eigenverbrauchten Stroms. Fiir denjenigen Teil,
der nicht selbst verbraucht werden kann, ist die Wettbewerbsfdhigkeit erst dann erreicht,
wenn die Stromgestehungskosten niedriger sind als der Wert des Stroms, der durch Verkauf
am GroBhandelsmarkt (plus ggf. auftretende netzentlastende Wirkungen) erwirtschaftet wer-
den kann. Liegen die Stromgestehungskosten jedoch noch oberhalb dieses Vermarktungs-

werts, so ist fiir einen weiteren PV-Zubau auch weiterhin eine Forderung erforderlich.

Im Folgenden werden die grundsétzlichen Zusammenhidnge bzgl. der Anreizwirkung bei
Erreichen der Netzparitit erldutert. Dazu wird zunichst in Bild 4—3 schematisch die Last
eines typischen Haushalts sowie die PV-Erzeugungsstrukturen unterschiedlicher Anlagendi-
mensionierungen aufgezeigt. Die dunkelrote Fliche A zeigt die Erzeugungsstruktur einer
vergleichsweisen kleinen PV-Anlage. Da die Stromerzeugung zu keinem Zeitpunkt oberhalb
der hier unterstellten Verbrauchslast liegt, konnte der erzeugte Strom zu 100 % selbst ver-
braucht werden. Bei einer groleren Dimensionierung der Anlage wiirden zusétzlich die Er-
zeugungsflichen B und C hinzukommen. Dabei spiegelt die Fliche B eine Ubereinspeisung
wider, d.h. der Strom wird nicht selbst verbraucht, sondern ins 6ffentliche Netz eingespeist.
Der EE-Betreiber hat somit die Wahl zwischen einer kleineren PV-Anlage, deren Strom zu
100 % selbst verbraucht werden kann und einer grofBeren Anlage, bei der der Eigenver-
brauchsanteil weniger als 100 % betragen wird. Die maximale Dimensionierung der PV-

Anlage ist in der Regel durch die verfiigbaren und nutzbaren Dachflichen beschrinkt.
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Last, — Last

PV-Einspeisung '\ PV-Einspeisung (groRe Dimensionierung)

1 D PV-Einspeisung (kleine Dimensionierung)

SN

Stunde

Bild 4—3: Schematische Darstellung der Last sowie der PV-Einspeisung bei unterschied-

licher Dimensionierung der PV-Anlage

Die aus Sicht des EE-Betreibers optimale Dimensionierung der PV-Anlage ist abhéngig von
unterschiedlichen Rahmenbedingungen, welche auf Basis einer Fallunterscheidung im Fol-

genden erldutert werden:

e Fall 1: Netzparitit ist noch nicht erreicht:

e Wenn die Vergiitung fiir den eingespeisten PV-Strom hoher als die Stromgestehungskos-
ten ist, existieren ausreichend Anreize fiir einen weiteren PV-Zubau (auch ohne zusétzliche
Eigenverbrauchsforderung).* Wenn keine Eigenverbrauchsforderung existiert, hat der PV-
Betreiber einen Anreiz zur Maximierung der Anlagenleistung. Wenn die Vergiitung fiir
den eingespeisten PV-Strom niedriger oder gleich den Stromgestehungskosten ist, bestehen
nur dann Anreize fiir einen Zubau, wenn zusitzlich der Eigenverbrauch gefordert wird. Die

Dimensionierung der Anlage hingt dann insbesondere von der Hohe der Einspeise- und

32" Ein Anreiz fiir eine geringere Dimensionierung der Anlage ergibt sich in dem Fall ausschlieBlich, wenn die

Hohe der Eigenverbrauchsvergiitung vom Eigenverbrauchsanteil abhédngig ist. Die heutige Regelung sieht
dies zwar vor. Es ist allerdings fraglich, ob der monetdre Anreiz zu einer Veranderung der Dimensionierung

ausreicht.
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Eigenverbrauchsforderung ab. Je stirker der Eigenverbrauch im Vergleich zur Einspeisung

vergiitet wird, desto grof3er ist der Anreiz flir einen hohen Eigenverbrauchsanteil.

Fall 2: Netzparitit ist genau erreichtﬁ;

Wenn die Vergiitung fiir den eingespeisten PV-Strom hoher als die Stromgestehungskos-
ten ist, besteht ein Anreiz zum PV-Zubau. Eine Forderung des Eigenverbrauchs ist spétes-
tens ab diesem Zeitpunkt nicht mehr erforderlich. Analog zu Fall 1 wiirde der EE-Betreiber
die Anlagenleistung maximieren. Wenn die Vergiitung fiir den eingespeisten PV-Strom
niedriger als die Stromgestehungskosten ist, dann wird der EE-Betreiber unter der Voraus-
setzung, dass keine Eigenverbrauchsforderung besteht nur dann zubauen, wenn er einen
Eigenverbrauchsanteil von 100 % erreichen kann. Er wiirde sonst fiir jede iiberschiissige

kWh PV-Strom Verlust machen.

Fall 3: Netzparitit ist unterschritten:

Wenn die Forderung der PV-Anlagen eingestellt werden wiirde, dann hingen die Entschei-

dung iiber den Zubau sowie iiber die Anlagendimensionierung von der Hohe der Stromgeste-

hungskosten, der Strombezugskosten (Endverbraucherpreis), dem Vermarktungswert des PV-

Stroms und dem erreichbaren Eigenverbrauchsanteil ab. Je geringer die Differenz zwischen

Stromgestehungskosten und Strombezugskosten ist, desto hoher muss der Eigenverbrauch der

Anlage liegen. Mit zunehmender Kostensenkung kann eine Uberdimensionierung der PV-

Anlagen fiir Investoren attraktiv werden. Wenn trotzdem eine Vergiitung auf den eingespeis-

ten PV-Strom gewiéhrt wird, die oberhalb des Vermarktungswerts liegt, vermindert sich der

Anreiz, die PV-Anlage moglichst an der gegebenen Last (Fliche A in Bild 4—3) zu orientie-

ren. Mit zunehmender Vergiitung erhoht sich der Anreiz zur maximalen Dimensionierung der

PV-Anlage.

3 Dies ist ein theoretischer Fall, da er strenggenommen nur fiir einen kurzen Moment auftreten kann.
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4.6 Auswirkungen einer verstarkten Forderung des Eigenverbrauchs

fiir PV-Anlagen als Anreiz fiir einen dezentralen Speicherzubau

Der Eigenverbrauch stellt fiir PV-Anlagenbetreiber eine wirtschaftlich attraktive Alternative
zur Einspeisung ins Offentliche Stromnetz dar. Durch die sinkenden Vergiitungen fiir den
eingespeisten Strom sowie die steigenden Strompreise fiir Endverbraucher wird die Attrakti-
vitdt des Eigenverbrauchs weiter ansteigen. Die Nutzungsmoglichkeit des Eigenverbrauchs ist
in der Regel bei der derzeitigen Ausgestaltung des EEG beschrinkt. Da der erzeugte Strom
nicht zu jeder Zeit vollstindig selbst verbraucht werden kann, liegt der nutzbare Eigenver-
brauchsanteil fiir eine typische Dachanlage in der Regel bei weniger als 30%. Dieser Anteil
kann einerseits durch eine kleinere Dimensionierung der PV-Anlage oder andererseits durch
den Zubau eines dezentralen Stromspeichers erhoht werden. Bei einer kleineren Dimensionie-
rung der Anlage kann als Kritik angefiihrt werden, dass sich die spezifischen Kosten der
Anlage erhdhen und insgesamt weniger Dachflichenpotenzial genutzt werden kann. Bei den

dezentralen Stromspeichern fallen zusatzliche Kosten fiir den Speicher an.

Im Rahmen dieser nachtraglich beauftragten Analyse wird tiberpriift, wie stark der Eigenver-
brauch zusitzlich gefordert werden miisste, damit ein solcher Speicher rentabel betrieben
werden kann. AuBlerdem werden die Auswirkungen einer solchen Forderung auf die Erlose

des EE-Betreibers sowie die Forderkosten und die EEG-Umlage untersucht.

4.6.1 Methodik und Annahmen

In Tabelle 4-6 sind die wesentlichen Annahmen bzgl. des Zubaus von PV-Anlagen sowie die
im Rahmen dieser Analyse unterstellten Speicherparameter dargestellt. Betrachtet werden
PV-Dachanlagen mit einer Leistung kleiner 30 kW, die zwischen 2012 und 2020 zugebaut
werden. Eine Beschriankung auf diese Anlagenkategorie erfolgt an dieser Stelle, da die bisher
diskutierten dezentralen Speichersysteme fiir PV insbesondere fiir kleinere Dachanlagen
konzipiert sind. Der jahrliche Zubau dieser Anlagenkategorie wird mit 1.925 MW angesetzt.
Dies entspricht 55% des im Rahmen des EEG anvisierten jahrlichen Zubaus von insgesamt

3.500 MW. Unter Beriicksichtigung einer durchschnittlichen Volllaststundenzahl von 950
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Stunden ergibt sich auf Basis dieses Zubaus ein Anstieg der Stromerzeugung von knapp

1 TWh in 2012 auf knapp 16 TWh in 2020.**

Einheit | 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

PV-Zubau von Dachanlagen mit

. MW/Jahr [1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925 1.925
Leistung <30 kW

daraus folgende PV-

TWh/Jahr| 0,9 2,7 4,6 6,4 82 101 11,9 13,7 155
Stromerzeugung

Investitionskosten des PV-
€01./kWh |6.690 6.021 5.419 4.877 4.389 3.950 3.555 3.200 2.880

Speichers
Speichervolumen kWh 7 7 7 7 7 7 7 7 7
Wirkungsgrad des Speichers % 85 85 85 85 85 85 85 85 85

Anzahl Speicherzyklen

. Zyklen/Jahr] 115 115 115 115 115 115 115 115 115
(Nennenergie)

Anteil Eigenverbrauch (ohne

. . % 30 30 30 30 30 30 30 30 30
Speicheroption)
Anteil Eigenverbrauch (mit

. . % 47 47 47 47 47 47 a7 47 47
Speicheroption)
technische Lebensd d
echnische tebensdauer des Jahre 0 10 10 10 10 10 10 10 10

o Speichers

Tabelle 4-6: Wesentliche Annahmen zu PV-Zubau und PV-Speicher

Da Speichersysteme fiir kleinere PV-Dachanlagen derzeit noch nicht in umfangreicher Menge
am Markt existieren und nur wenige Informationen insbesondere zu Kosten bzw. Preisen
solcher Systeme verfiigbar sind, basieren die unterstellten Annahmen zu Speichersystemen
auf Angaben aus der Literatur bzw. auf Auskiinften von einzelnen Herstellern. Bzgl. der
Parameter eines dezentralen Speichers wurde ein Blei-Akkumulator unterstellt, da dieser im
Vergleich zu alternativen Stromspeichern wie Lithium-Ionen-Speicher oder Lithium-Polymer-
Speicher giinstiger ist und somit auch die grofite Bedeutung beigemessen wird. Die von Her-

stellern angegebenen Kosten fiir einen Blei-basierten Speicher liegen derzeit bei 6.690 €°.

3 Im Rahmen dieser Analyse wird unterstellt, dass die Anlagen durchschnittlich zur Jahresmitte errichtet

werden und somit im Inbetriebnahmejahr lediglich 50% der tliblichen Auslastung erreichen.

% Diesen Preis nennt der Hersteller Solarworld AG fiir seinen PV-Speicher ,,Sunpac® auf telefonische Anfrage.

Diese Kosten beinhalten lediglich die reinen Kosten des Speichers. Zusétzliche Kosten entstehen durch die
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Fiir die im Rahmen dieser Analyse betrachteten exemplarischen PV-Dachanlagen mit einer
Leistung von 5 kW wird ein Speichervolumen von 7 kWh unterstellt. Zusitzlich wurde unter-
stellt, dass der Speicher rund 115 vollstindige Zyklen pro Jahr erreichen kann. Bei einem
Speichervolumen von 7 kWh und einem Wirkungsgrad von 85 % lassen sich somit knapp
700 kWh Strom speichern.’® Die technische Lebensdauer des Speichers wird mit 10 Jahren
angesetzt. Ferner wird unterstellt, dass die zugebauten PV-Anlagen einen Eigenverbrauchsan-
teil von durchschnittlich 30 % auch ohne Speicher erreichen kénnen. Durch die Einrichtung
des dargestellten dezentralen Speichers ldsst sich der Eigenverbrauchsanteil auf 47 % erho-

hen.’’

In Tabelle 4-7 sind die wesentlichen Annahmen zu den unterstellten Vergiitungen des derzei-
tigen EEG sowie die angenommene Strompreisentwicklung fiir Haushaltskunden dargestellt.
Der Vergiitungssatz flir eingespeisten PV-Strom der hier analysierten PV-Anlagen betrigt in
2012 nominal 23,57 €-Cent je kWh.?® Da fiir die folgenden Jahre von einem Zubau von jihr-
lich 3.500 MW ausgegangen wird, vermindert sich die jéhrliche nominale Vergiitung fiir

Neuanlagen ab 2013 um 9 %.

Installation des Speichers, welche laut telefonischer Auskunft eines Héndlers derzeit rund 1.300 € betragen.
Insofern konnen die im Rahmen dieser Analyse unterstellten Investitionskosten als untere Bandbreite ange-
sehen werden. Die technischen Annahmen bzgl. des Speichers basieren im Wesentlichen auf den Hersteller-

angaben des Produkts ,,Sunpac* (vgl. Solarworld (2011)).
36 Hier sind die Wirkungsgradverluste des Speichers bereits beriicksichtigt.
7 Vgl. bspw. SMA (2011).

* Dies entspricht einem Zubau in 2011 zwischen 5.500 — 6.500 MW.
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Einheit | 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

Vergltung fur eingespeisten PV- | €-ct./kWh
Strom (nominal)

EV-Forderung flr EV-Anteil <=
ung tur ' €-ct./kWh

30% bei Fortfihrung der . 7,2 51 3,1 1,4 0,0 0,0 0,0 0,0
. . (nominal)
derzeitigen Férderung
EV-Forderung flir EV-Anteil >30%
. . & " €-ct./kWh
bei Fortfliihrung der derzeitigen . 11,6 9,4 7,5 5,8 4,2 2,7 1,4 0,2
(nominal)

Forderung

Entwicklung der Endverbraucher-| €-ct./kWh
preise flr Haushaltsstrom (nominal)

236 21,4 195 17,8 162 14,7 13,4 12,2 111

0,0

0,0

246 254 263 271 280 289 299 309 319

Tabelle 4-7:  Wesentliche Annahmen zu Strompreisen und Vergiitungen

Die Forderung des Eigenverbrauchs fiir einen EV-Anteil von bis zu 30 % liegt bei Fortfiih-
rung der derzeitigen Regelung in 2012 bei 7,2 €-Cent je kWh und sinkt bis 2016 auf Null. Die
Eigenverbrauchsforderung fiir einen EV-Anteil von mehr als 30 % liegt bei Fortfiihrung der
derzeitigen Forderregelung in 2012 noch bei 11,6 €-Cent je kWh und sinkt bis 2020 auf Null.

Fiir die Entwicklung des Strompreises flir Haushaltskunden wird eine jéhrliche Preissteige-
rung um nominal 3,3 % unterstellt, so dass sich fiir 2020 ein Strompreis von nominal 31,9 €-

Cent je kWh ergibt.

4.6.2 Ergebnisse

Im Folgenden wird analysiert, wie stark die Forderung des Eigenverbrauchs erh6ht werden
muss, damit ein zusétzlicher Speicher rentabel betrieben werden kann. Dabei wird zunéchst
eine einzelne PV-Anlage betrachtet. AnschlieBend wird untersucht, welche Auswirkungen
eine zusitzliche Eigenverbrauchsforderung auf die Forderkosten, Erlose und EEG-Umlage
hat, wenn alle zukiinftig zugebauten PV-Anlagen mit einer Leistung kleiner 30 kW die fiir

den Bau eines Speichers erforderliche zusétzliche Forderung des Eigenverbrauchs erhalten.

4.6.2.1 Betrachtung einer einzelnen PV-Anlage

Im Folgenden werden fiinf unterschiedliche Szenarien betrachtet, die im Rahmen der Analyse

miteinander verglichen werden:
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e Szenario ,,ohne EV-Foérderung und EV-Anteil von 30%: Hier wird unterstellt, dass zu-
kiinftig der Eigenverbrauch nicht mehr gefordert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei

30%.

e Szenario ,,ohne EV-Forderung und EV-Anteil von 47%“: Hier wird unterstellt, dass zu-
kiinftig der Eigenverbrauch nicht mehr gefordert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei

47%.

e Szenario ,,mit derzeitiger EV-Forderung und EV-Anteil von 30%*: Hier wird unterstellt,
dass die derzeitigen Regelungen des EEG zur Forderung des Eigenverbrauchs auch weiter-
hin bestehen bleiben. D.h., dass der Eigenverbrauch entsprechend der derzeitigen Vergii-

tung bis 2020 weiter gefordert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 30%.

e Szenario ,,mit derzeitiger EV-Forderung und EV-Anteil von 47%*: Hier wird unterstellt,
dass die derzeitigen Regelungen des EEG zur Forderung des Eigenverbrauchs auch weiter-
hin bestehen bleiben. D.h., dass der Eigenverbrauch entsprechend der derzeitigen Vergii-

tung bis 2020 weiter gefordert wird. Der Eigenverbrauchsanteil liegt bei 47%.

e Szenario ,,mit EV-Forderung inkl. Speicheranreiz und EV-Anteil von 47%*: Fiir den
Anteil am Eigenverbrauch von 30% wird die Fortfilhrung der derzeitigen Forderregelung
des EEG unterstellt. In diesem Szenario wird somit fiir einen EV-Anteil von bis zu 30%
angenommen, dass dieser Eigenverbrauch entsprechend Tabelle 4-7 auch weiterhin vergi-
tet wird. Fiir den Eigenverbrauchsanteil tiber 30% wird eine im Vergleich zur derzeitigen
Forderregelung hohere Vergiitung vorgesehen. Diese Erhohung wird derart ausgestaltet,
dass die unterstellten Installationskosten gemif3 Tabelle 4-6 gedeckt werden konnen. Der

Eigenverbrauchsanteil liegt insgesamt bei 47%.

In Tabelle 4-8 sind zunichst die Erlosdifferenzen fiir unterschiedliche Forderszenarien darge-
stellt, wenn sich der Eigenverbrauchsanteil einer PV-Anlage mit einer Leistung von 5 kW von
30% auf 47% erhoht. *° Die Werte stellen dabei die Erlosdifferenzen der Nettobarwerte fiir

das jeweilige Inbetriebnahmejahr dar. Der erste Szenarienvergleich zeigt dabei die Erlosstei-

% Die Berechnungen des Nettobarwerts der Erlose ergeben sich iiber einen 10-Jahreszeitraum, was der techni-
schen Lebensdauer des unterstellten Speichers entspricht. Es wird davon ausgegangen, dass ein Eigenver-

brauchsanteil von 30% unabhéngig vom jeweiligen Forderszenario erreicht werden kann.
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gerung, wenn der Eigenverbrauchsanteil ohne Forderung des Eigenverbrauchs von 30% auf
47% erhoht werden kann. So liegt die Erlossteigerung fiir einen 10-Jahreszeitraum fiir eine
PV-Anlage mit Inbetriebnahme 2012 bei lediglich 46 €,;;. Aufgrund der sinkenden Fest-
preisvergiitung des eingespeisten PV-Stroms und des steigenden Strompreises fiir Endver-
braucher steigt die Erlosdifferenz mit spiterer Inbetriebnahme. Eine in 2020 errichtete PV-
Anlage wiirde durch eine Erhohung des Eigenverbrauchsanteils von 30% auf 47% rund 1.300
€2011 mehr erldsen. Bei einem Vergleich dieser zusétzlichen Erlose mit der unterstellten Ent-
wicklung der Investitionskosten eines Speichers (vgl. Tabelle 4-6) zeigt sich, dass ein Zubau
eines Speichers ohne zusitzliche Forderung des Eigenverbrauchs bis 2020 nicht erfolgen

wird.

Im zweiten Szenarienvergleich wird tiberpriift, ob die Forderung des Eigenverbrauchs im
Rahmen der derzeitigen Regelung im EEG ausreicht, um einen Speicher zuzubauen und damit
den Eigenverbrauchsanteil zu erhohen. Die Erlosdifferenzen liegen fiir Anlagen mit Inbe-
tricbnahme bis 2019 stets hoher als im Szenarienvergleich ohne Eigenverbrauchsférderung.
Dies liegt daran, dass der Anlagenbetreiber durch eine Erhohung seines Eigenverbrauchs auf
mehr als 30% neben den Zusatzerldsen aufgrund des steigenden Strompreises zusitzlich eine
Forderung fiir den eigenverbrauchten Strom erhdlt. Ab dem Inbetriebnahmejahr 2020 liegen
die Erlosdifferenzen identisch zu denjenigen ohne EV-Forderung, da ab diesem Zeitpunkt die
Eigenverbrauchsforderung auch fiir einen EV-Anteil von mehr als 30% wegfillt. Die zusitzli-
chen Erlose durch die derzeit bestehende Forderung des Eigenverbrauchs sind analog zum
Szenario ohne Eigenverbrauchsforderung nicht ausreichend, um einen Speicher zu installie-

ren.
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Einheit fiir eine neue 5-kW-PV-Dachanlage zwischen ...

Differenz des Nettobarwerts der Erlose liber 10 Jahre

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

...Szenario "ohne EV-Forderung und EV-

Forderung und EV-Anteil von 47%"

Anteil von 30%" und Szenario "ohne EV- €011 46 255 446 620 778 923 1.057 1.179 1.292

...Szenario "mit derzeitiger EV-Férderung
und EV-Anteil von 30%" und Szenario
"mit derzeitiger EV-Férderung und EV-
Anteil von 47%"

€011 767 834 898 960 1.020 1.078 1.134 1.189 1.292

...Szenario "mit derzeitiger EV-Férderung
und EV-Anteil von 30%" und Szenario
"mit EV-Forderung inkl. Speicheranreiz
und EV-Anteil von 47%"

€011 |6.690 6.021 5.419 4.877 4.389 3.950 3.555 3.200 2.880

Einheit Annahmen
erforderliche EV-Forderung fiir EV-Anteil €-ct./kWh
>30% in Szenario "mit EV-Forderung inkl. (nor.ninal) 106,5 94,1 826 720 62,1 530 445 36,7 293

Speicheranreiz und EV-Anteil von 47%"

Tabelle 4-8:  Entwicklung der Erlosdifferenzen unterschiedlicher Forderszenarien einer PV-

Kleinanlage nach Inbetriebnahmejahr — 2012 bis 2020

Im dritten Szenarienvergleich wird untersucht, wie stark der Eigenverbrauch fiir einen EV-
Anteil von mehr als 30% gefordert werden muss, damit der Zubau eines dezentralen Spei-
chers rentabel ist und somit der EV-Anteil auf 47% erhoht werden kann. Die Erldse einer
Eigenverbrauchserhdhung von 30% auf 47% tiiber eine 10-Jahresperiode miissen demnach
mindestens den Investitionskosten eines Speichers entsprechen. Dabei zeigt sich, dass der
Vergiitungssatz fiir einen EV-Anteil von mehr als 30% fiir eine Anlage, die 2012 errichtet
wird auf mehr als 100 €-Cent je kWh angehoben werden muss, damit eine Investition in einen
Speicher betriebswirtschaftlich rentabel wird. Selbst fiir im Jahr 2020 in Betrieb genommene
Anlagen ist eine zusitzliche Forderung des EV-Anteils tiber 30% um rund 30 €-Cent je kWh

erforderlich.

Wihrend in Tabelle 4-8 die Erlossteigerungen durch eine Erhohung des Eigenverbrauchs im

Zeitverlauf dargestellt sind, zeigt Bild 4.4 die moglichen zusitzlichen Erldse durch eine Erho-



74 BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 coNsenTec/r2b/FGH

hung des Eigenverbrauchsanteils von 30% bis 60% fiir unterschiedliche Férderszenarien.*
Die blaue Linie zeigt dabei die Erlosdifferenz, wenn der Eigenverbrauchsanteil ohne Forde-
rung des Eigenverbrauchs iiber 30% hinaus erhoht werden kann. Hierbei zeigt sich, dass die
Erlése mit zunehmendem Eigenverbrauchsanteil steigen. Der Eigenverbrauchsanteil wiirde
jedoch lediglich dann erhoht, wenn die Kosten des Speichers geringer sind als die zusitzli-
chen Erlése durch die Eigenverbrauchserh6hung. Die Linien zeigen somit an, wie teuer ein

Speicher je nach Speichervolumen maximal sein darf.

——Differenz des Nettobarwerts
zwischen Szenario "ohne EV-
12.000 Férderung und EV-Anteil von 30%"
derzeitige Kosten eines und Szenario "ohne EV-Férderung

_ H o/
10.000 7-kWh-Speichers und EV-Anteil von 47%

8.000 I .
v —Differenz des Nettobarwerts

i

[

I . T oae
‘"‘;‘ zwischen Szenario "mit derzeitiger

6.000 EV-Férderung und EV-Anteil von
30%" und Szenario "mit derzeitiger

4.000 EV-Férderung und EV-Anteil von
47%"

2.000

— Differenz des Nettobarwerts
0 | e zwischen Szenario "mit derzeitiger
‘ EV-Férderung und EV-Anteil von
30% 33% 36% 39% 42% 45% 48% 51% 54% 57% 60% 30%" und Szenario "mit EV-
. Foérderung inkl. Speicheranreiz und
EV-Anteil EV-Anteil von 47%"

Bild 4—4:  Erlosdifferenzen unterschiedlicher Szenarien bei Variation der Eigenver-

brauchsanteile bei einer Inbetriebnahme in 2012

Die rote Linie zeigt die Erlosdifferenz bei einer Erhohung des Eigenverbrauchsanteils, wenn
die Anlagen entsprechend der derzeitigen rechtlichen Regelung im Rahmen des EEG gefor-
dert werden. Durch die zusétzliche Forderung fiir einen Eigenverbrauchsanteil iiber 30%
liegen die Erlosdifferenzen stets hoher als im Szenario ohne Eigenverbrauchsfoérderung. Es

zeigt sich auch hierbei, dass die derzeit geltende zusitzliche Eigenverbrauchsforderung keinen

“" Die Berechnungen des Nettobarwerts der Erlose ergeben sich iiber einen 10-Jahreszeitraum, was der techni-
schen Lebensdauer des unterstellten Speichers entspricht. Es wird eine PV-Anlage unterstellt, die in 2012 zu-
gebaut wird. Zusatzlich wird davon ausgegangen, dass ein Eigenverbrauchsanteil von 30% unabhingig vom

jeweiligen Forderszenario erreicht werden kann.
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Anreiz zur Investition in einen Speicher setzt. Dies gilt selbst dann, wenn der Speicher bei
gleichen Investitionskosten grofer dimensioniert wiirde und somit ein hoherer EV-Anteil

realisiert werden konnte.

Die griine Linie in Bild 4.4 zeigt die Erlosdifferenzen, die erforderlich sind, um einen Zubau
eines dezentralen Speichers wirtschaftlich rentabel zu machen. Diese Erlosdifferenzen erge-
ben sich wiederum durch in Tabelle 4-8 dargestellte deutliche Erhéhung der Forderung fiir
einen EV-Anteil tiber 30%. Durch eine kleinere Dimensionierung des Speichers und einer
damit verbundenen geringeren Eigenverbrauchserhohung auf bspw. 42% miissten bei unter-
stellter Forderung die Kosten fiir einen Speicher niedriger als 4.700 € liegen. Bei einer Erho-
hung des Speichervolumens und damit einhergehend einer Erhéhung des EV-Anteils auf
bspw. 60% miissen die Investitionskosten fiir einen solchen Speicher bei unterstellter Forde-

rung unterhalb von 12.000 € liegen.

4.6.2.2 Betrachtung des PV-Zubaus zwischen 2012 und 2020

Nachdem im vorangegangenen Abschnitt die fiir einen Zubau eines dezentralen Stromspei-
chers erforderliche Forderhohe abgeleitet wurde, werden in diesem Abschnitt die Auswirkun-
gen einer solchen Forderung auf die Kosten, Einspeisung und Strompreise fiir Haushaltskun-
den unter der Annahme analysiert, dass alle zwischen 2012 und 2020 neu errichteten PV-
Kleinanlagen mit einer Leistung von weniger als 30 kW einen Speicher zubauen und die dazu

erforderliche Vergiitung erhalten.

Das Ziel dieses Abschnitts ist es, die Auswirkungen einer fiir einen Speicherzubau erforderli-
chen massiven Forderung des Eigenverbrauchs gegeniiber der derzeitigen Ausgestaltung der
Forderung im EEG zu vergleichen. Die derzeit giiltige Forderregelung des EEG sieht ab 2012
keine weitere Forderung des Eigenverbrauchs vor. Diese aktuelle Regelung dient fiir die
folgenden Berechnungen als Grundlage bzw. als Vergleichsszenario. Im Anhang werden
zusitzlich die Ergebnisse dargestellt, falls die derzeitige Eigenverbrauchsférderung auch in

der Zukunft weiter bestehen bleiben wiirde. Die sonstigen Annahmen bleiben identisch.
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Tabelle 4-9 zeigt die Auswirkungen des Szenarios mit einer EV-Forderung, die einen Spei-
cherzubau anreizt, gegeniiber einem Szenario ohne EV-Férderung®'. Im Szenario ohne EV-
Forderung wird davon ausgegangen, dass lediglich ein EV-Anteil von 30% erreicht werden
kann. Im Szenario mit einer entsprechenden Forderung des Eigenverbrauchs wurde unter-
stellt, dass sich durch den Zubau des Speichers der EV-Anteil auf 47% erhohen lésst. Erzeu-
gungsseitig wirkt sich die Speicherung des erzeugten Stroms aufgrund der Wirkungsgradver-
luste negativ auf die EE-Einspeisung bzw. den EE-Eigenverbrauch aus. Bis 2020 summieren
sich die Verluste auf knapp 400 GWh. Die Bruttoférderkosten erhéhen sich aufgrund der
hohen EV-Forderung auf knapp 1 Mrd. €505 in 2020. Die Nettoforderkosten* steigen noch-
mals stdrker aufgrund einer geringeren Vermarktungsmenge und somit auch einem geringeren

Vermarktungswert des PV-Stroms bei einem hoheren EV-Anteil.

Auswirkungen eines Szenarios mit einer zusatzlichen EV-
Forderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegeniiber

Einheit . . .. .
einem Szenario ohne EV-Férderung (EV-Anteil: 30%)

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020
Minderung PV-Strom
(Speicherverluste) GWh 23 70 117 163 210 256 303 350 396
Erhéhung der .
Bruttofénderkosten Mio. €501 122 340 517 656 762 842 902 945 972
Erhéhung der .
Nettoférderkosten Mio. €011 131 368 563 720 845 943 1.022 1.082 1.127

Tabelle 4-9:  Auswirkungen einer zusdtzlichen Eigenverbrauchsforderung inkl. Speicheran-

reiz auf die Kosten und Einspeisung der PV — 2012 bis 2020

Die Stimulierung eines Zubaus von dezentralen Speichern durch eine verstirkte EV-
Forderung beeinflusst auch die Strompreise fiir die Endkunden. In Tabelle 4-10 sind die

Auswirkungen auf die Strompreise fiir Haushaltskunden aufgezeigt. Demnach steigt der

*! Es wird unabhingig davon eine Forderung des eingespeisten PV-Stroms weiterhin entsprechend Tabelle 4-7

unterstellt.

2" Die Nettoforderkosten spiegeln die Bruttoforderkosten (gesamte EEG-Vergiitungen) abziiglich der Vermark-

tungserlose (Strommarkterlose, vermiedenen Netznutzungsentgelte) und zzgl. der weiteren Vermarktungs-
kosten (Profilservice, Handel) wider. Fiir die Berechnungen wurde ein Anstieg der GroBhandelspreise fiir

Strom von rund 58 €541, je MWh auf 66 €51, je MWh in 2020 unterstellt.
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Endkundenpreis bis 2020 um 3,7 €311 je MWh an. Die stirkste Erhohung erfolgt durch die
hoheren Nettoforderkosten, die sich direkt auf die EEG-Umlage auswirken. Weiterhin steigen
auch die Netznutzungsentgelte an, da der verminderte Strombezug aus dem Gffentlichen
Stromnetz aufgrund des hoheren EV-Anteils die Umlagebasis fiir die gesamten Netzkosten
vermindert. Der Einfluss auf die KWK-Umlage ist lediglich marginal und bewegt sich ledig-
lich im Cent-Bereich je MWh. Die hohere Mehrwertsteuer ergibt sich direkt aus der Erh6hung

der genannten Preisbestandteile.

Strompreiserhohung eines Szenarios mit einer zusatzlichen EV-
Einheit Forderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegeniiber
einem Szenario ohne EV-Férderung (EV-Anteil: 30%)

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

EEG-Umlage €u/MWh| 03 09 14 18 21 23 25 27 28
Netznutzungsentgelt €,011/MWh 0,0 0,1 0,1 0,1 0,2 0,2 0,2 0,3 0,3
KWK-Umlage €, /MWh| 00 00 00 ©00 00 00 00 00 00
Mehrwertsteuer €,011/MWh 0,1 0,2 0,3 0,4 0,4 0,5 0,5 0,6 0,6
Gesamt €0/ MWh| 04 1,1 18 23 27 30 33 35 37

Tabelle 4-10: Auswirkungen einer zusdtzlichen Eigenverbrauchsforderung inkl. Speicheran-

reiz auf die Strompreise fiir Haushaltskunden — 2012 bis 2020

In Tabelle 4-11 sind die zusétzlichen kumulierten realen Forderkosten fiir die zwischen 2012
und 2020 neu errichteten PV-Dachanlagen iiber die gesamte Forderdauer dargestellt. Es zeigt
sich, dass die erforderliche Forderung des Eigenverbrauchs zur Stimulierung eines Speicher-
zubaus fiir die genannten Kleinanlagen die Nettokosten der Forderung um mehr als 20 Mrd.

€511 erh6hen wurde.
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Auswirkungen eines Szenarios mit einer zusatzlichen EV-
Forderung inkl. Speicheranreiz (EV-Anteil: 47%) gegeniiber
einem Szenario ohne EV-Férderung (EV-Anteil: 30%)

Mrd. €2011
Erhohung der Bruttoférderkosten 18,7
Erhohung der Nettoforderkosten 22,2

Tabelle 4-11: Auswirkungen einer zusdtzlichen Eigenverbrauchsforderung inkl. Speicheran-
reiz auf die Forderkosten — kumulierte Kosten fiir die gesamte Férderdauer fiir

PV-Anlagen, die zwischen 2012 und 2020 errichtet werden

4.7  AbschlieBende Bewertung

Die derzeitige Forderung der Fotovoltaik setzt einen Anreiz zur Maximierung der Anlagen-
leistung bzw. der verfiigbaren Dachfldche. Das bedeutet, dass die zugebauten PV-Anlagen
derzeit im Wesentlichen auf einen maximalen Energieertrag dimensioniert werden und somit
die PV-Erzeugung hiufig oberhalb der jeweiligen Verbrauchslast liegt. Um eine Ausrichtung
der Anlagendimensionierung an der jeweiligen Last zu erreichen, miisste die Forderung fiir
Eigenverbrauch theoretisch nochmals deutlich erhoht werden oder alternativ die Vergiitung
fiir eingespeisten Strom deutlich abgesenkt werden. Wie in den vorherigen Ausfiihrungen
erlautert, hat eine solche Kopplung von dezentraler Erzeugung und dezentraler Last in der
Regel geringe oder keine positiven Effekte fiir das Gesamtsystem. Die derzeitige Forderung
setzt zwar einen Anreiz, die PV-Anlage fiir einen mdglichen Eigenverbrauch nutzbar zu
machen, um hohere Gesamterldse zu erzielen. Die Dimensionierung der Anlage diirfte bei der
derzeitigen Ausgestaltung jedoch im Wesentlichen nicht beeinflusst werden. Durch die zu-
sdtzliche Forderung des Eigenverbrauchs erhdhen sich die Renditen der Anlagenbetreiber und
es entstechen im Wesentlichen reine Mitnahmeeffekte. Die Auswirkungen auf die Strompreise
der Endverbraucher sind zwar lediglich geringfiigig. In der Tendenz steigen sie aber bei einer
hoheren Inanspruchnahme des Eigenverbrauchs, da die Gesamtkosten des Elektrizititssystems
auf eine geringere Verteilungsbasis umgelegt werden. Somit erfolgt eine Umverteilung der
Systemkosten von den PV-Anlagenbetreibern mit Eigenverbrauchsnutzung zu den restlichen
Stromendverbrauchern. Bei der Hohe der Kosten der PV-Forderung, die durch die Endver-
braucher zu tragen sind, sollten zusidtzliche direkte und indirekte Belastungen mdglichst
ginzlich vermieden werden. Weiterhin zu beriicksichtigen sind die verminderten Einnahmen

der o6ffentlichen Hand (Konzessionen, Steuern). Diese Einnahmen sinken durch einen zuneh-
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menden Eigenverbrauch des PV-Stroms, da fiir diesen Teil des Stroms keine Steuern und

Abgaben zu zahlen sind.

Zudem ist zu beachten, dass ein zunehmender Eigenverbrauch allenfalls mittel- bis langfristig
in Kombination mit dezentralen Speichern und/oder ein an die tatsdchliche Erzeugungsleis-
tung angepasstes Verbrauchsverhalten zu einer Netz entlastenden Wirkung fiihren kann.* **
Vielmehr kann eine von der tatsdchlichen Erzeugungsleistung unabhéngige Anpassung des
Verbrauchverhaltens kurzfristig ggf. auch dazu fiihren, dass sich die Lastspitzen erhohen und

dadurch sogar ein stirkerer Netzausbau erforderlich ist. Eine nennenswerte netzentlastende

Wirkung wird durch die derzeitige Eigenverbrauchs-Regelung nicht erzielt.

Beide Effekte sind allerdings als untergeordnet gegeniiber der Zunahme der Netzkosten ein-

zuordnen, die sich ohnehin durch den Zubau der dezentralen Erzeugungsanlagen ergibt.

Da insgesamt keine wesentlichen positiven Effekte mit einem zunehmenden Eigenverbrauch
verbunden sind und in der Tendenz die Strompreise fiir den Endverbraucher ab dem Jahr 2012
bzw. 2013 steigen werden, wird von einer Beibehaltung der Eigenverbrauchsforderung abge-

raten. Der Wegfall von Einnahmen der 6ffentlichen Hand bestirkt dieses Ergebnis zusétzlich.

Spitestens ab dem Erreichen der Netzparitit® ist eine zusitzliche Forderung des Eigenver-

brauchs nicht mehr relevant. Auf Grundlage der derzeitigen Ausgestaltung des EEG sowie der

# In diesem Bereich sollte zusitzlich analysiert werden, ob eine stirkere Flexibilisierung des Verbrauchs durch

eine Kopplung der Strompreise am GroBhandelsmarkt und den Endkundenpreise in hoher zeitlicher Differen-
zierung durch variable Tarife einer Kopplung des Verbrauchs an dezentrale Signale - in diesem Fall der je-

weiligen PV-Erzeugung - iiberlegen ist.

* Eine netzentlastende Wirkung wird dann erzielt, wenn die tatsichlich am Netzanschluss eingespeiste Erzeu-
gungsleistung verringert wird. Dies kann entweder dadurch erzielt werden, dass der Verbrauch zu Zeiten ho-
her PV-Erzeugungsleistung (also typischerweise in den Mittagsstunden sonniger Tage) erhoht und damit die
resultierende Einspeisung ins Netz verringert wird oder dadurch, dass ein Teil der Erzeugungsleistung (eben-
falls insbesondere zu Zeiten hoher PV-Erzeugungsleistung) dezentral zwischengespeichert und erst zu Zeiten
mit niedriger Einspeiseleistung (und/oder hoher Last) ans Netz abgegeben wird.

# Ublicherweise gilt die Netzparitit als erreicht, wenn die Kosten des selbst erzeugten Stroms bspw. einer

Fotovoltaikanlage gleich hoch sind wie die Strombezugskosten, die fiir den Bezug des Stroms aus dem 6f-

fentlichen Netz zu entrichten sind.
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mittelfristigen Prognose des PV-Zubaus des IE Leipzig* ist dieser Zeitpunkt fiir das Jahr
2013 zu erwarten. Sobald die Netzparitit erreicht ist, kann die Vergiitung fiir PV-
Dachanlagen theoretisch vollstindig eingestellt werden, da der EE-Betreiber eingesparte
Strombezugskosten gegen seine Stromgestehungskosten der PV-Anlage rechnen kann. Damit
wiirden zundchst lediglich diejenigen PV-Anlagen zugebaut werden, die einen Eigenver-
brauchsanteil von 100 % erreichen konnen. Dieser Anteil ldsst sich insbesondere erreichen, in
dem die Anlage auf die Hohe der Last dimensioniert wird. Wiirde die Forderung génzlich
eingestellt werden, wiirden somit deutlich kleinere PV-Anlagen zugebaut werden. Die kleine-
re Dimensionierung der Anlage ist jedoch wiederum mit hoheren Stromgestehungskosten
verbunden. Somit ist zu erwarten, dass zumindest fiir eine bestimmte Zeit vergleichsweise
weniger PV-Zubau bezogen auf die neu installierte Leistung erfolgt. Sofern eine Vergiitung
fiir den eingespeisten PV-Strom gezahlt wird, bestimmt die Hohe dieser Vergiitung die be-
triebswirtschaftlich optimale Dimensionierung der Anlage. Je hoher die Vergiitung ist, desto
grofer ist der Anreiz einer energieertragsmaximierenden Auslegung und desto niedriger kann
der Eigenverbrauchsanteil sein. Eine Erhohung des Eigenverbrauchanteils kann alternativ
auch liber einen dezentralen Speicher erfolgen. Allerdings sind die derzeitigen Speichersys-
teme noch sehr teuer. Im Rahmen der Analyse konnte gezeigt werden, dass der Zubau eines
dezentralen Speichers fiir PV-Strom aus kleinen Dachanlangen lediglich durch massive zu-
sdtzliche Forderung des Eigenverbrauchs angereizt werden kann. Die Forderung des eigen-
verbrauchten PV-Stroms fiir einen EV-Anteil von mehr als 30 % miisste von derzeit 16,74 €-
Cent je kWh auf mehr als 100 €-Cent je kWh ansteigen, damit sich eine Speicherinvestition
zur Erh6hung des EV-Anteils von 30% auf 47% lohnt. Diese massive Erhohung der Forde-
rung wirkt sich insbesondere steigernd auf die Endverbraucherpreise fiir Strom aus. Dabei
steigen neben der EEG-Umlage zusédtzlich auch die Netznutzungsentgelte sowie die Mehr-
wertsteuer. Neben den hoheren Kosten vermindert die Speicherung von PV-Strom aufgrund
der Wirkungsgradverluste auch die EE-Erzeugungs- bzw. -Einspeisemenge. Selbst im opti-
mistischen Fall einer unterstellten deutlichen Verminderung der Investitionskosten miisste im
Jahr 2020 der Eigenverbrauch fiir den EV-Anteil iiber 30% noch mit 16 €-Cent je kWh (no-
minal) vergiitet werden. Insgesamt zeigt sich, dass eine Stimulierung eines Speicherzubaus

nur mit massiver finanzieller Hilfe erfolgen kann. Die Hohe der erforderlichen Forderung

% vagl. IE Leipzig (2010).
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kann 6konomisch nicht gerechtfertigt werden. Daher wird massiv von einer solchen Forde-

rung abgeraten.

Durch eine moglichst niedrige Vergiitung oder gar ein Auslaufen der Forderung fiir einge-
speisten PV-Strom lassen sich ab Erreichen der Netzparitit die EEG-Forderkosten und damit
die EEG-Umlage deutlich reduzieren. Dabei ist jedoch zu beachten, dass der daraus resultie-
rende steigende Anteil des Eigenverbrauchs die spezifischen Netznutzungsentgelte und die
KWK-Umlage erhdhen wiirde sowie die Einnahmen der 6ffentlichen Hand aus Stromsteuern,
Mehrwertsteuern und Konzessionsabgaben senken wiirde. D. h. bei Erreichung der Netzpari-
tit und einer Einstellung der direkten Forderung iiber das EEG werden aus volkswirtschaftli-
cher Perspektive indirekte Subventionen durch die Entlastungen des Eigenverbrauchsanteils
von Steuern und Abgaben sowie einer nicht verursachungsgerechten Reduktion der Netznut-
zungsentgelte fiir PV-Anlagen gewdhrt. Dies ist bei der Festlegung der Vergilitungshéhen im
Rahmen des EEGs zu beriicksichtigen.

Eine Fortfiihrung der Eigenverbrauchsforderung fiir Anlagen mit Inbetriebnahmejahr nach
2011 kann somit nicht empfohlen werden. Zudem ist bei der zukiinftigen Ausgestaltung bei
Erreichung der Netzparitéit die indirekte Subventionierung von Eigenverbrauch bei der Aus-
gestaltung der Forderung zu beriicksichtigen. Spitestens bei einem deutlichen Uberschreiten
der Netzparitét sollte die direkte Férderung vollstindig eingestellt werden, um einen massiven
Zubau, der auch zu diesem Zeitpunkt volkswirtschaftliche Kosten verursacht, nicht zusétzlich

zu stimulieren.
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5 Vergiitungssystem Biomasse / Biogas (AP 5)

5.1 Hintergrund und Ziel des Kapitels

Stromerzeugung auf Basis Bioenergie wurde iiber die Forderung des EEG in den letzten
Jahren erheblich ausgeweitet. Von 1,5 TWh im Jahr 2001 stieg die Stromerzeugung bis zum
Jahr 2004 /2005 zunéchst moderat und anschlieend mit einer deutlich stirkeren jahrlichen

absoluten Zunahme bis 2009 auf 23 TWh im Jahr 2009 an.
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Bild 5-1: Entwicklung der EEG-Stromeinspeisung aus Anlagen auf Basis Bioenergie -

Jahr 2001 bis 2009

Zur Erreichung von aktuellen politischen Zielsetzungen zur zukiinftigen Erhhung des Anteils
erneuerbarer Energien an der Stromversorgung wird eine weitere Ausweitung der Stromer-
zeugung auf Basis Bioenergie avisiert.”’ Bis zum Jahr 2015 soll die Stromerzeugung um ca.
10 TWh gegeniiber dem Jahr 2010 erhoht werden, was einer Steigerung um etwa 28 % ent-

spricht. Bis zum Jahr 2020 wird eine Stromerzeugung auf Basis Bioenergie von 49,5 TWh

7" Bundesrepublik Deutschland (2010): Nationaler Aktionsplan fiir erneuerbare Energie gemiB der Richtlinie

2009/28/EG zur Forderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen.
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avisiert und somit eine weitere Steigerung von 7,5 TWh gegeniiber dem Wert des Jahres 2015

angestrebt.
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Bild 5-2: Avisierte Entwicklung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien in

Deutschland - Nationaler Aktionsplan fiir erneuerbare Energien

Damit kommt der Erhdhung der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie zur Erreichung der
avisierten EE-Ausbauziele neben dem Ausbau der Windenergie On- und Offshore und der -
zunehmend kritischer beurteilten - Stromerzeugung in PV-Anlagen eine wesentliche Bedeu-

tung zu.

Beim weiteren Ausbau der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie wird der Ausgestaltung des
Vergilitungssystems innerhalb des EEGs eine wesentliche Bedeutung zukommen. Dabei ist
absehbar, dass die heutige Ausgestaltung mittel- und langfristig in ihren Grundsitzen iiber-
priift werden muss. Kurzfristig sind dabei im Rahmen der aktuellen EEG-Novellierung die

entsprechenden Weichen zu stellen. U. a. ergeben sich folgende Herausforderungen:

e Nutzungskonkurrenzen zwischen unterschiedlichen Anwendungsbereichen von Bioener-
gie, Flichenkonkurrenzen bei der Nahrungsmittel- und Grundstoffproduktion sowie dem
Anbau von Bioenergiepflanzen und Konflikte zu Umwelt- und Klimaschutz miissen in ei-
nem geschlossenen Rahmen analysiert und gelost werden. Insbesondere gilt es zu vermei-
den, alternative Fordersysteme in Konkurrenz zu einander zu stellen und unerwiinschte
Auswirkungen, wie die Schaffung von Monokulturen und den Import von biogenen Ener-

gietrdgern zu begrenzen.
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e Der Ansatz der Kostenbasierung des EEGs fiihrt im Bereich der Bioenergie ggf. zu einer
Spirale der Erh6hung der Vergiitungssitze. Die hohe Nachfrage nach biogenen Brennstof-
fen und Bioenergieanlagen durch die Forderung treiben iiber die Nachfrage die Preise. Ei-
ne nachgefiihrte Anpassung der Vergiitungssétze fiihrt in diesem Fall ggf. zu einer Kosten-
spirale, da bei einer weiteren Erhdhung der Verglitungssitze iiber eine steigende Nachfrage
nach biogenen Brennstoffen wiederum Preissteigerungen resultieren. Insbesondere ist auf-
grund dieser Gefahr einer Kostenspirale der Nutzen der Verwendung von biogenen Brenn-

stoffen zur Stromerzeugung bedarfsgerecht und effizient auszugestalten.

e Die Anreizwirkungen und die Ausgestaltung der Bonuszahlungen sowie die Differenzie-
rung der Grundvergiitungssétze nach installierter Leistung muss unter Kosten- und Nut-

zenaspekten sorgfiltig analysiert und bewertet werden.

¢ Die Finfilhrung von Instrumenten zur verbesserten Markt- und Netzintegration von EE-
Anlagen und die Vergiitungssystematik miissen auf Konsistenz iiberpriift werden und der

identifizierte Anpassungsbedarf umgesetzt werden.

5.2  Ausgestaltung des aktuellen Vergiitungssystems

Die Forderung von Strom aus Biomasse wurde seit der Einfilhrung des EEG im Jahre 2000
zwischenzeitlich erheblich differenziert und zum Teil deutlich erhéht. Das EEG 2000 sah eine
Forderung von Strom aus Biomasseanlagen in Abhdngigkeit der installierten elektrischen
Leistung von 10,23 Cent je kWh (bei Anlagen kleiner 500 kW), 9,21 Cent je kWh (bei Anla-
gen zwischen 500 kW und 5 MW) und 8,7 Cent je kWh (bei Anlagen grofer 5 MW) fiir 20

Jahre vor.

Mit der Novellierung des EEG im Jahre 2004 wurde einerseits eine zusitzliche Leistungsklas-
se mit Anlagen kleiner 150 kW mit einem Verglitungssatz von 11,5 Cent je kWh eingefiihrt.
Die Vergiitungssétze fiir die librigen Leistungsklassen wurden leicht abgesenkt. Durch die
anteilige Vergiitung von Anlagen mit einer hohen Leistung zu den Vergiitungssétzen fiir
Anlagen mit geringerer Leistung fiihrte die Absenkung fiir die Vergiitungssitzen fiir die
hoheren Leistungsklassen zu keiner oder nur geringen Erlosreduktionen von Neuanlagen
gegeniiber dem EEG 2000. Zugleich wurde eine Degression dieser Vergilitungssidtze um
1,5 % p.a. beginnend mit dem Jahr 2005 fiir neu in Betrieb genommene Anlagen eingefiihrt.

Andererseits wurden zahlreiche Bonuszahlungen als zusitzliche Erlosmoglichkeiten ergénzt,
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die keiner Degression unterlagen, und de facto zu Mehreinnahmen fiir Alt- und Neuanlagen
gegeniiber dem EEG 2000 bei Erflillung der Anspruchsvoraussetzungen gefiihrt haben. Bei

diesen Boni handelt es sich um

e Bonuszahlungen fiir nachwachsende Rohstofte,
e Bonuszahlungen fiir KWK-Strom und

e Bonuszahlungen fiir innovative Technologien.

Der Bonus fiir nachwachsende Rohstoffe (NaWaRo) konnte sowohl fiir Bestandsanlagen als
auch fiir Neuanlagen in Anspruch genommen werden. Der Bonus betrug 6 Cent je kWh bis
zur Anlagenleistung von 500 kW und 4 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung von bis zu
5 MW, wenn der Strom ausschlieBlich aus Pflanzen oder Pflanzenbestandteilen sowie Giille
oder Schlempe gewonnen wird. Abweichend davon wurde der Bonus bei Strom aus Verbren-
nung von Holz bei einer Anlagenleistung von 500 kW bis 5 MW mit 2,5 Cent je kWh in

reduzierter Form eingefiihrt.

Der Bonus fiir KWK-Strom wurde mit einer zusitzlichen Vergiitung von 2 Cent je kWh
eingefiihrt. Die Anspruchsvoraussetzung war, dass es sich bei der mit dem KWK-Bonus

geforderten Strommengen tatsdchlich um KWK-Strom im Sinne des KWK-Gesetzes handelt.

Der Bonus fiir innovative Anlagentechnologien in Hohe von 2 Cent je kWh wurde bei einer
Anlagenleistung von bis zu 5 MW gewihrt, wenn der Strom aus Anlagen, in denen Biomasse
durch thermochemische Vergasung oder Trockenfermentation umgewandelt wird oder fiir
Strom der mittels Brennstoffzellen, Gasturbinen, Dampfmotoren, Organic-Rankine-Anlagen,
Mehrstoffgemisch-Anlagen, insbesondere Kalina-Cycle-Anlagen, oder Stirling-Motoren
gewonnen wird. Dariiber hinaus wurde der Bonus gewihrt, wenn zur Stromerzeugung einge-
setztes Gas aus Biomasse auf Erdgasqualitét aufbereitet worden ist. Dabei war es unerheblich,
ob das Gas an einer oder mehreren Stellen in das Erdgasnetz eingespeist wird. Der Bonus

wurde nur gewéhrt, wenn die Anlage zumindest zeitweise als KWK-Anlage betrieben wird.

Mit der zweiten Novellierung des EEG im Jahre 2008 wurden die Rahmenbedingungen fiir
die Stromerzeugung aus Biomasse in erheblichem Umfang modifiziert. Dieses hat nicht nur
Auswirkungen bei der Forderung von Neuanlagen, sondern auch die Vergiitung von Be-
standsanlagen wurde zum Teil erheblich angepasst. Dabei wurde u. a. die Degression ab 2009
von 1,5 % auf 1 % abgesenkt und allerdings auf die Bonuszahlungen ausgeweitet. Zudem

wurden die Hohe des KWK-Bonus und die Vergiitung bis zu einer Leistung von 150 kW um
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1 Cent je kWh erhoht. Die beiden letzteren Regelungen werden auch fiir Bestandsanlagen
angewendet, so dass der KWK-Bonus nach der aktuellen Fassung des EEG 3 Cent je kWh
betrdgt und die Grundforderung bis 150 kW fiir alle Anlagen bei Inbetriebnahme bis Ende des
Jahres 2009 bei 11,67 Cent je kWh liegt. Durch die anteilige Vergiitung von Anlagen mit
einer hohen Leistung zu den Vergiitungssitzen fiir Anlagen mit geringerer Leistung profitier-
ten Anlagen aller GroBenklassen von dieser Anhebung. Dariiber hinaus wurde ein neuer
Bonus in Hohe von 1 Cent je kWh eingefiihrt, wenn die Formaldehyd-Grenzwerte fiir immis-
sionsschutzrechtlich genehmigungsbediirftige Biogasanlagen eingehalten werden. Die Be-
grenzung der Forderung auf Anlagen mit einer installierten Leistung von unter 20 MW wurde

aufgehoben, wenn es sich bei der Anlage um eine KWK-Anlage handelt.

Damit erhalten Biomasseanlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 als Grundvergiitung
11,67 Cent je kWh fiir die Leistung bis 150 kW, 9,18 Cent je kWh fiir die Leistung von
150 bis 500 kW, 8,25 Cent je kWh fiir die Leistung von 500 kW bis 5 kW und 7,79 Cent je
kWh fiir die Leistung iiber 5 MW.

Der KWK-Bonus fiir Neuanlagen betrdgt 3 Cent je kWh und besteht bis einschlieBlich einer
Leistung von 20 MW. Unter bestimmten Anspruchsvoraussetzungen kann der hohere KWK-

Bonus auch fiir Bestandsanlagen in Anspruch genommen werden.

Der im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2008 eingefiihrte sog. Formaldehyd-,
Emissionsminderungs- oder auch Luftreinhaltungsbonus in H6he von 1 Cent je kWh kann
sowohl fiir Neu- als auch Bestandsanlagen in Anspruch genommen werden. Die Bonuszah-
lung gilt grundsitzlich fiir Biogasanlagen - in der Regel Biogas-Verbrennungsmotoren -, die
anaerobe Vergéirungsprozesse nutzen, nach § 4 Abs. 1 BImSchG i. V. m. 4. BImSchV ge-
nehmigungsbediirftig sind und einen Grenzwert von 40 mg je m® einhalten. Der Nachweis der
Anspruchsberechtigung ist durch Bescheinigung der zustindigen Behorden zu erbringen. Eine
weitere Voraussetzung ist, dass die Anlagen eine installierte Nennleistung (geméal Leistungs-

begriff § 3 Nr. 6 EEG) von maximal 500 kW haben.

Mit der Einfiihrung des Bonus sollen Anreize geschaffen werden, eine Reduzierung der
Formaldehydemissionen zu erreichen. Die Gewéhrung eines Bonus iiber die genehmigungs-
rechtlichen Vorgaben hinaus wurde mit zusdtzlichen Kostenbelastungen fiir Techniken zur

Minimierung der Formaldehydemissionen begriindet.

Der Technologie-Bonus wurde bereits, wie zuvor dargestellt, im Rahmen der Novellierung

des EEG im Jahre 2004 eingefiihrt und wurde weitgehend beibehalten. Der Bonus wird fiir
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Verfahren der Gasaufbereitung und fiir innovative Anlagentechnik gewidhrt. Dabei ist eine
Beschridnkung der Inanspruchnahme auf Anlagen mit einer Leistung (Jahresdurchschnittsleis-
tung) von maximal 5 MW vorgesehen. Anlagen mit einer hoheren Jahresdurchschnittsleistung

erhalten den Bonus anteilig.

Die Zahlungen im Rahmen der Bonuszahlungen fiir nachwachsende Rohstoffe (NaWaRo-
Bonus) wurden im EEG 2009 im Vergleich zum EEG 2004 teilweise deutlich erhoht, die
Anspruchsvoraussetzungen konkretisiert und die Bonushdhe weiter differenziert. Diese Rege-

lungen gelten groBtenteils sowohl fiir Bestands- als auch Neuanlagen.

Wiéhrend der grundsétzliche NaWaRo-Bonus beibehalten wurde (6 Cent je kWh bei einer
Anlagenleistung bis zu 500 kW und 4 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung bis zu
5.000 kW) wurde der NaWaRo-Bonus im Falle einer Nutzung von Biogas eingefiihrt und
liegt bei 7 Cent je kWh bei einer Anlagenleistung bis 150 kW. Weitere Erhéhungen des
NaWaRo-Bonus ergeben sich bei Erfiillung von zusitzlichen Anspruchsvoraussetzungen. So
wird der NaWaRo-Bonus Biogas bei Nutzung von Giille zur Biogaserzeugung auf bis zu
11 Cent je kWh erhoht und wird auf die gesamte Stromerzeugung gewéhrt, wenn jederzeit ein
Giilleanteil von 30 Masseprozent eingehalten wird. Ebenfalls erhoht sich der NaWaRo-Bonus
Biogas bei Nutzung von Pflanzen im Rahmen der Landschaftspflege auf 9 Cent je kWh, wenn
iiberwiegend, d. h. mehr als 50 % der Beschickungssubstrate der Anlage, auf den entspre-

chenden Materialien basieren.

Insbesondere bei den Anspruchsvoraussetzungen fiir die unterschiedlichen NaWaRo-Boni
wurden zahlreich Positiv- und Negativ-Listen erstellt, um die Anspruchsvoraussetzungen zu

konkretisieren.

Die aktuelle Vergiitungssystematik weicht somit in zahlreichen Bereichen von der reinen
Kostenbasierung der Forderung innerhalb des EEG ab. Potenzielle Nutzeniiberlegungen sind
im Rahmen der Forderung integriert. Insbesondere die Bonuszahlungen basieren in ihrer
Ausgestaltung auf Analysen des potenziellen Nutzens. In Abschnitt 5.4 wird dieser Punkt
entsprechend analysiert und insbesondere vor dem Hintergrund der geplanten Einfiihrung

eines optionalen Marktprdmienmodells untersucht und bewertet.
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5.3 Entwicklung des Ausbaus und der Forderung von Bioenergie im

Rahmen des EEG

Aufgrund der starken Differenzierung der Grundvergiitung nach Anlagenleistungen und der
zahlreichen Bonuszahlungen unterscheidet sich die Durchschnittsvergiitung je nach Anlage
erheblich. Bild 5-3 stellt die Varianz der Vergiitungshéhen (inklusive Bonuszahlungen) in-
nerhalb der Nutzung von Bioenergie zur Stromerzeugung fiir die bis Ende 2009 installierte
Leistung dar. Dabei wurde die im Jahr 2009 tatséchlich erzeugte Strommenge fiir die einzel-
nen Anlagen unterstellt.*® Die Anlagen mit einer Vergiitung unter 10 Cent je kWh erzeugen
eine Strommenge von knapp 6 TWh pro Jahr. Die Anlagen mit den geringsten Vergiitungssit-
zen erhielten dabei eine Vergiitung von knapp 8 Cent je kWh. In einem Bereich von 10 bis
20 Cent je kWh werden weitere 9 TWh erzeugt. Weitere 9 TWh werden mit einem durch-

schnittlichen Vergilitungssatz von {iber 20 bis zu maximal rund 27 Cent je kWh gefordert.

30 -
25
20 -

15 -

Vergltungin Cent je kWh

O T T T T 1
0 5 10 15 20 25

Energiemenge TWh

Bild 5-3: Vergiitungskostenkurve nach Anlagen im Jahre 2009

* Fiir Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 wurde dabei eine Stromerzeugung fiir ein gesamtes Betriebsjahr

abgeschitzt.
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Dieses macht die erhebliche Differenzierung der Vergiitungshohen deutlich. Grundsitzlich ist
eine solche Differenzierung auf der einen Seite mit dem Anspruch der Kostenbasierung des
EEG im Einklang. Auf der anderen Seite zeigt diese Analyse auch, dass ein erheblicher Teil
der Stromerzeugung auf Basis Bioenergie sehr weit von der Konkurrenzfihigkeit im Ver-

gleich zu alternativen Technologien innerhalb und auerhalb des EEG entfernt ist.

Eine Analyse der durchschnittlichen Vergiitungszahlungen nach Inbetriebnahmejahren zeigt
deutlich, dass eine tatsdchliche Kostendegression zur Heranfiihrung der Stromerzeugung in
Bioenergieanlagen an die Wettbewerbsfahigkeit in den letzten Jahren nicht gelungen ist (Bild
5-4). Wihrend zunédchst - in den Jahren 2000 bis 2003 - sehr giinstige Potenziale zur Stromer-
zeugung auf Basis Bioenergie - in der Regel feste Biomassen - erschlossen werden konnten,
wurden ab dem Jahr 2004 bzw. 2005 ausschlieBlich Potenziale mit hohen Kosten erschlossen.
Dies steht im Einklang mit der erheblichen Erhohung der Vergiitungssdtze und der Einfiih-
rung von Bonuszahlungen im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2004. Seit 2005
liegen die durchschnittlichen Vergiitungszahlungen fiir neu in Betrieb genommene Anlagen

bei ca. 18 Cent je kWh.
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Bild 5-4: Durchschnittsvergiitung und installierte elektrische Leistung von Bioenergie-

anlagen im Jahre 2009 nach Inbetriebnahmejahren
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Die in Bild 5-4 ebenfalls dargestellte Entwicklung der in den einzelnen Jahren neu in Betrieb
genommenen installierten elektrischen Leistung macht deutlich, dass die Anhebung der Ver-
giitungssitze und die Einfithrung von Boni im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahr
2004 zundchst in erheblichem Umfang eine Ausweitung der Stromerzeugung auf Basis Bio-
energie anreizen konnten. Ab dem Jahr 2007 bis zum Jahr 2009 ist hingegen ein deutlicher
Riickgang zu verzeichnen. Der Grund fiir diese Entwicklung kann in mehreren Ursachen
vermutet werden. Einerseits wurden bei den Stromerzeugungsmdoglichkeiten auch die teureren
Bioenergien sowie deren besten Anwendungsmoglichkeiten weitgehend genutzt. Zum ande-
ren sind sowohl die Anlagenpreise als auch die Brennstoftkosten angestiegen. Ein Grund fiir
diesen Anstieg liegt im starken Zubau an Bioenergieanlagen und der damit verbundenen
Zunahme der Nachfrage an biogenen Brennstoffen. Es handelt sich zum Teil um einen sich
selbst verstidrkenden Effekt, der - insbesondere vor dem Hintergrund begrenzter Bioenergie-
potenziale und Nutzungskonkurrenzen sowie nur geringfiigiger Kostendegressionspotenziale
bei den Anlagentechnologien im Hinblick der Heranfithrung der biogenen Stromerzeugung an
die Wettbewerbsfahigkeit - kritisch zu beurteilen ist.* Zugleich zeigt der Zubau neuer Anla-
gen im Jahr 2009, dass die erhebliche Erhdhung der Vergiitungsséitze im Rahmen der EEG-
Novellierung im Jahr 2008 den Trend einer Abnahme der neu installierten Leistung zumindest
kurzfristig nicht umkehren konnte. Ob dieses auf die {iberproportionalen Kostensteigerungen
und die bereits in erheblichem Umfang erschlossenen Potenziale zuriickzufiihren ist oder ob
die Vergiitungserhohungen zunéchst entsprechende Anreizwirkungen entfalten mussten, kann
auf Basis der bisher offentlich vorliegenden Daten nicht abschlieBend beurteilt werden. Vali-

de Angaben zum Zubau im Jahr 2010 liegen bisher nicht vor.

Die in Bild 5-5 dargestellte Vergiitungskostenkurve fiir im Jahr 2009 in Betrieb genommene
Anlagen™ zeigt aber sehr deutlich, dass zwar einige Stromerzeugungsmengen zu giinstigeren
Vergilitungssétzen erschlossen werden konnten, ein erheblicher Teil der Anlagen allerdings
eine durchschnittliche Vergiitung von 15 bis zu iiber 25 Cent je kWh erhélt. So werden rund

25 % der potenziellen Stromerzeugung der Anlagen mit einem durchschnittlichen Vergii-

¥ Siehe zu den begrenzten Bioenergiepotenzialen und Nutzungskonkurrenzen sowie nur geringfiigiger Kosten-

degressionspotenziale auch die Ausfithrungen in den folgenden Abschnitten.

" Fiir die Anlagen mit Inbetriebnahmejahr 2009 wurde dabei wiederum eine Stromerzeugung fiir ein gesamtes

Betriebsjahr auf Basis von zu erwartenden Volllaststunden abgeschitzt.
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tungssatz bis zu 15 Cent je kWh und 75 % der potenziellen Stromerzeugung der Anlagen mit

einem durchschnittlichen Vergiitungssatz von iiber 15 Cent je kWh bezahlt.
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Bild 5-5: Vergiitungskostenkurve nach Anlagen fiir im Jahre 2009 in Betrieb genommene
Anlagen

Einen erheblichen Anteil an der Hohe der durchschnittlichen Vergiitungssitze wird durch die
Inanspruchnahme von Bonuszahlungen neben der jeweiligen Grundvergiitung verursacht.
Bild 5-6 zeigt die Inanspruchnahme der unterschiedlichen Boni in Prozent des insgesamt
erzeugten Stroms im Jahr 2009 fiir alle Anlagen Ende des Jahres 2009 sowie fiir Anlagen mit
Inbetriebnahme 2009. Dabei sind Kombinationen mehrerer Boni nicht die Ausnahme sondern
der Regelfall. Uber alle Anlagen werden ein KWK-Bonus, der Formaldehydbonus fiir 12 %,
ein Technologie-Bonus fiir 21 % und ein NaWaRo-Bonus fiir 66 % der Stromerzeugung in
Anspruch genommen. Dabei ist zu beriicksichtigen, dass insbesondere der Formaldehyd-
Bonus nur von Biogasanlagen unter Beriicksichtigung von Leistungsgrenzen in Anspruch
genommen werden kann. Aber auch beim KWK-Bonus wird ggf. nur ein Teil der Stromer-
zeugung mit diesem Bonus vergiitet. Die Bedeutung der Bonuszahlungen hat fiir Anlagen mit

Inbetriebnahmejahr 2009 im Vergleich zum bestehenden Anlagenpark deutlich zugenommen.
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Bild 5-6: Inanspruchnahme von Bonuszahlungen in % der gesamten Einspeisung von

Bioenergieanlagen - Bestandsanlagen Ende 2009 und Anlagen mit Inbetrieb-
nahme 2009

Insbesondere die Inanspruchnahme von KWK- und NaWaRo-Bonuszahlungen ist bei der
Forderung von deutlich hoherer Bedeutung. Dies zeigt, dass eine Beurteilung und Bewertung
der einzelnen Bonuszahlungen von weitreichender Bedeutung fiir eine Weiterentwicklung des

EEG im Bereich des Vergiitungssystems fiir Bioenergie ist.”!

5.4  Beurteilung der Forderung von Bioenergie im Rahmen des EEG

Eine Analyse und Beurteilung der Forderung von Bioenergie im Rahmen des EEG kann in
unterschiedlichen Zusammenhédngen erfolgen. Aufgrund von zahlreichen Nutzungskonkur-
renzen innerhalb des Bioenergiebereichs zwischen dem Verkehrs-/Wiarme- und Elektrizitéts-
sektor, durch Fldchenkonkurrenzen beim Anbau nachwachsender Bioenergie mit der Nah-

rungsmittelproduktion und der Grundstoffproduktion sowie Konflikten im Bereich des Um-

1 Sjehe hierzu Abschnitt 5.4.2.
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welt- und ggf. Klimaschutzes ist die Forderung von Bioenergie im Rahmen des EEG ganz-
heitlich und vor dem Aspekt der Nachhaltigkeit zu bewerten. Zudem wird aufgrund der Spei-
cherbarkeit von Bioenergie und den unterschiedlichen Nutzungsmoglichkeiten im Energiebe-
reich der Bioenergie im Rahmen der mittel- und langfristigen Transformation des Energiesys-
tems zu einer CO-armen Energieversorgung eine zunehmende Bedeutung zukommen. Eine
effiziente Nutzung der beschrinkten Bioenergiepotenziale ist daher von auBlerordentlicher
Relevanz und bereits heute sollten die Weichen im Rahmen der Novellierung des EEG im
Jahr 2012 entsprechend gestellt werden. Kurzfristig ist zugleich eine Analyse und Bewertung
des komplexen Vergiitungssystems fiir Bioenergie im EEG und insbesondere der Bonuszah-
lungen erforderlich. Dabei sollten insbesondere der Nutzen und die Anspruchsberechtigung
fiir das zukiinftige Elektrizititsversorgungssystem beachtet werden und Fehlentwicklungen

entgegengesteuert werden.

Im Rahmen dieses Gutachtens werden wesentliche Aspekte in allen drei Bereichen aufge-

zeigt.

5.4.1 Allgemeine Aspekte der Forderung von Bioenergie

Das EEG ist aktuell das wichtigste Instrument zur Férderung von Bioenergie. Dies gilt nicht
nur fiir die Stromerzeugung, sondern fiir die gesamte Energieversorgung. Daneben existieren
sowohl politische Ziele fiir die Erhéhung des Anteils erneuerbarer Energien im Wérme- und
Mobilititsbereich als auch konkrete Vorgaben, z. B. durch das Biokraftstoffquotengesetz,

sowie steuerliche Anreize in unterschiedlichen Bereichen.

Grundsatzlich sind bei der Forderung von Stromerzeugung auf Basis biogener Energietriger
diese Zielkonflikte und Nutzungskonkurrenzen im Bioenergiebereich zu beriicksichtigen.
Neben der Gefahr einer Verfehlung von Zielen in einigen Bereichen durch eine Ubererfiillung
der Ziele in anderen Bereichen, ist bei einem Einsatz unterschiedlicher Instrumente zur indi-
viduellen Zielerreichung die Gefahr einer Konkurrenz der Fordersysteme gegeben, die ten-
denziell zu einer Kostenspirale fiihren kann. Eine Vereinheitlichung der Forderinstrumente,
z. B. im Fall Biogas durch eine direkte Forderung der Aufbereitung von Biogas auf Erdgas-
qualitit und Einspeisung ins Erdgasnetz, kann diese Problematik erheblich reduzieren. Mittel-
und langfristig kann dadurch eine effiziente Nutzung auf Basis von Bedarfs- und Marktsigna-

len gewdhrleistet werden.
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Aufgrund der Speicherbarkeit ist Bioenergie zugleich ein wichtiger Energietrager bei der
Transformation der gesamten Energieversorgung und insbesondere der Elektrizititsversor-
gung. So konnen stochastische Schwankungen der Einspeisung von Windenergieanlagen und
PV-Anlagen durch Stromerzeugung aus Bioenergieanlagen ausgeglichen und abgesichert
werden, wenn die Anlagen nach Bedarfssignalen der Elektrizitits- und Regelenergiemérkte
eingesetzt werden und dies bei der Auslegung der Anlagentechnologie bereits Beriicksichti-
gung findet. Die geplante Einfiihrung des (optionalen) Marktprdmienmodells ist in diesem
Bereich ein wesentlicher erster Schritt. Diese Form der Markt- und Netzintegration der EE
kann insbesondere bei Bioenergieanlagen zu einer deutlichen Erhdhung des Nutzens der
Bioenergie beim Transformationsprozess in der Elektrizititsversorgung fithren. Dabei ist bei
der Forderung der Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe darauf zu achten, dass die
Anreize des Marktprdmienmodells nicht durch alternative Anreizwirkungen konterkariert

bzw. unterlaufen werden.

Neben energiewirtschaftlichen Aspekten sind Flachenkonkurrenzen sowie Umwelt- und
Klimaschutzaspekte von wesentlicher Bedeutung bei der Forderung von Bioenergie. Eine
Uberforderung von Bioenergie kann sowohl im nationalen als auch im internationalen Kon-
text zu unerwiinschten Nebeneffekten fiihren. Auch hier sind sowohl Zielkonflikte als auch
ggf. Konflikte bei der Ausgestaltung von konkurrierenden Instrumenten als wesentliche Prob-
leme anzusehen. Insbesondere der Import von biogenen Energietrdgern birgt einerseits die
Gefahr einer nicht nachhaltigen Erzeugung in den Lieferldndern als auch einer Verringerung
der Nutzung von Bioenergie im Ursprungsland, da die erzielbaren Erlése durch die in
Deutschland bestehende Forderung hoher sind. Grundsidtzlich ist aber auch bei biogenen

Energietridgern aus Deutschland der Nachhaltigkeitsaspekt ein wesentliches Kriterium.

5.4.2 Beurteilung der aktuellen Ausgestaltung des EEG

Bei der Beurteilung der aktuellen Ausgestaltung ist sowohl das Grundvergiitungssystem als

auch das System der Gewdhrung von Bonuszahlungen zu betrachten.

Im Rahmen des Grundvergiitungssystems ist die Frage der Notwendigkeit und Sinnhaftigkeit
der erheblichen Differenzierung der Vergiitungssiatze nach installierter Anlagenleistung zu
priifen. Insbesondere die hohen und im Zeitverlauf gestiegenen spezifischen Forderkosten
erfordern eine Erh6hung der Effizienz der Forderung innerhalb des EEG. Dabei ist einerseits

zu beriicksichtigen, dass in groferen Anlagen in der Regel hohere energetische Nutzungsgra-
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de und zugleich bessere Mdglichkeiten zur bedarfsgerechten Einspeisung mit geringeren
Investitions- und Betriebskosten gegeben sind. Mittel- und langfristig kann eine Heranfiih-
rung von biogener Stromerzeugung nur durch die Nutzung von sowohl energetisch als auch
Okonomisch effizienten AnlagengréBen und -technologien gelingen. Auf der anderen Seite ist
beim derzeitigen Fordersystem eine Kostenbasierung erforderlich, um unerwiinschte Mitnah-
meeffekte, die nicht iiber Innovationskriafte des Marktes zu Effizienzgewinnen fiihren, zu
begrenzen. Die Ausgestaltung der Grundvergiitung unter Beriicksichtigung von Kosten- und
Nutzenaspekten ist im Rahmen der EEG-Novelle kritisch zu betrachten. Eine sinnvolle Ent-
wicklung in diesem Bereich ist eine sukzessive Angleichung der Vergiitungssétze nach Leis-
tungsklassen. Ggf. ist dabei eine Erhohung der Grundvergiitungssitze fiir Anlagen in den
hoheren Leistungsklassen erforderlich, wenn kompensatorisch wesentliche Bonuszahlungen
abgeschafft oder erheblich reduziert werden, um einen weiteren Ausbau der Stromerzeugung
auf Basis biogener Brennstoffe zu ermoglichen. Dies konnte das komplexe Vergiitungssystem
erheblich vereinfachen und zugleich ein erster Schritt zu einer verbesserten energetischen und

. . . . C .5
okonomischen Effizienz der Verstromung von biogenen Energietrigern sein.

Der KWK-Bonus soll einen Anreiz zur effizienten energetischen Ausnutzung von biogenen
Brennstoffen setzen. Grundsitzlich kann dieses Ziel ceteris paribus als sinnvoll gelten, da die
energetische Effizienz bei einer gekoppelten Strom- und Wirmeerzeugung hoher ist. Dabei

sind jedoch wesentliche zusétzliche Aspekte zu beriicksichtigen:

Die variablen Kosten fiir die gekoppelte Erzeugung von Strom und Wérme sind bei den meis-
ten Anlagentechnologien unter Beriicksichtigung des wirtschaftlichen Wertes der Wérme
geringer als fiir die ausschlieBliche Erzeugung von Strom. Die Anlagenkosten erhdhen sich in
der Regel bei den meisten Technologien zur Verstromung von Bioenergie nur marginal, da
grundsitzlich keine andere Auslegung erforderlich ist. Zugleich wird bei den meisten Erzeu-
gungstechnologien die Stromerzeugung im Betrieb bei gleichzeitiger Warmeerzeugung nicht

gesenkt. In der Regel wird die Abwérme, die ansonsten an die Umgebung abgegeben wird, als

2" Die Moglichkeit der Nutzung z. B. von dezentral vorhandenen biogenen Reststoffen zur Biogaserzeugung ist
nach Ansicht der Gutachter auf Basis der Moglichkeit der Einspeisung von Biogas ins Erdgasnetz weiterhin
gegebene und wird bei entsprechender Ausgestaltung des Fordersystems nicht tangiert. Eine Kopplung von
dezentraler Biogaserzeugung und dezentraler Stromerzeugung ist hingegen in der Regel sowohl energetisch

als auch wirtschaftlich nicht effizient.
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Wirmequelle genutzt. Zugleich erhohen sich die Erlose durch den Verkauf der Warme bzw.
in Form vermiedener Warmeerzeugungskosten auf Basis vermiedener Brennstoffkosten (und
ggf. alternativer Warmeerzeugungssysteme). In der Regel ist eine KWK-Erzeugung fiir den
Anlagenbetreiber somit eine wirtschaftliche Option, so dass ein KWK-Bonus ausschlieBlich

die Anreize und Erlose weiter erhoht.>’

Die Gefahr eines zusdtzlichen KWK-Bonus kann in diesem Bereich in einer Nutzung von
Wirmesenken gesehen werden, die entweder ,,kiinstlich® geschaffen werden oder durch ande-
re Mallnahmen, wie z.B. eine Erhdhung der Effizienz bei der Warmenutzung, kompensiert
werden konnte. Die Erlose bzw. vermiedenen Kosten einer alternativen Warmebereitstellung

sollten in der Regel weitgehend ausreichen, um eine KWK-Erzeugung anzureizen.

Bei dem potenziellen Nutzen der KWK-Erzeugung ist der Nutzen alternativer Verwendungen
von Bioenergie zur Stromerzeugung zu beriicksichtigen. Insbesondere die mittel- und lang-
fristige Anforderung an Bioenergieanlagen zum Ausgleich von Angebot- und Nachfrage und
bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen einen wesentlichen Beitrag zu leisten, wird
durch die zusédtzliche Forderung iiber den KWK-Bonus teilweise konterkariert. Dies gilt
bereits im Rahmen der geplanten Einfiihrung des optionalen Marktprdmienmodells. Eine wie
auch immer geartete Nutzung der Abwérme beschriankt die Flexibilitit der Anlage und behin-
dert bereits bei deren Auslegung einen moglichst hohen Grad an Flexibilisierung von Bio-
energieanlagen. Der Nutzen unterschiedlicher Einsatzweisen und Auslegungsvarianten ist
daher insbesondere bei neu in Betrieb genommenen Anlagen verstdrkt auf Basis von Markt-
mechanismen zu basieren. Anlagenstandorte, bei denen durch einen hohen Wirmebedarf eine
KWK-Erzeugung und eine entsprechende Auslegung sowie Betrieb der Anlage sinnvoll sind,
sollten auch hohe Wérmeerlose bzw. hohe vermiedene Kosten einer alternativen Wiarmeer-
zeugung generieren. Somit sind eine entsprechende Auslegung und ein entsprechender Ein-
satz auch ohne zusdtzlichen Bonus zu erwarten. Anlagen, bei denen dies nicht der Fall ist,

sollten im Rahmen der Anreize des (optionalen) Marktpramienmodells mit hoher Flexibilitat

3 Bei unzureichenden Wirmenutzungspotenzialen im Nahbereich fallen ggf. Kosten fiir einen erforderlichen
Wirmenetzausbau an. In wie weit ein solcher Ausbau im Gesamtkontext sinnvoll ist, ist nicht Gegenstand
dieser Analyse. Der Ausbau der Fernwéarmenetze wird aktuell allerdings z. B. bereits iiber das KWK-Gesetz

gefordert.
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ausgelegt werden und entsprechend fiir den Ausgleich von Angebot- und Nachfrage sowie zur
Bereitstellung von Systemdienstleistungen eingesetzt werden. Der KWK-Bonus fiihrt hier zu
einer Verzerrung der Preis- bzw. Bedarfssignale der Mirkte fiir Flexibilitit und KWK-

Erzeugung.

Der Formaldehydbonus wurde mit der EEG-Novelle im Jahr 2009 eingefiihrt und soll zur
Reduktion schiadlicher Emissionen im Rahmen der Biogasverstromung beitragen. De facto
wird der Bonus fiir die Einhaltung von genehmigungsrechtlichen Vorgaben (Grenzwerte TA
Luft) gewidhrt. Bereits die Gewdhrung eines Bonus fiir die Einhaltung einer rechtlichen Vor-
gabe ist ungewohnlich. Die von der Regelung betroffenen Biogasanlagen (Gasmotoren) kon-
nen die Vorgaben in der Regel ohne zusitzliche Kosten decken, da die Vorgaben fiir Neuan-
lagen auf dem Stand der Technik - der Vorgabe gemi3 TA Luft - erfiillt sind. Bei ggf. erfor-
derlichen Nachriistungen von Bestandsanlagen fallen allerdings Kosten in einem geringen
Umfang an. Zusétzlich ist allerdings zu berticksichtigen, dass die Nachriistkosten weitgehend
durch eine Verringerung der Betriebskosten kompensiert und zum Teil sogar {iberkompensiert
werden konnen. Die Fortfiihrung des Formaldehydbonus ist vor diesem Hintergrund von

zweifelhaftem Nutzen.

Der Technologiebonus soll einerseits fiir die Entwicklung von innovativen Anlagentechnolo-
gien, wie Brennstoffzellen, Gasturbinen, Dampfmotoren, Organic-Rankine-Anlagen, Mehr-
stoffgemisch-Anlagen, insbesondere Kalina-Cycle-Anlagen, oder Stirling-Motoren, gewihrt
werden. Bei den Anlagentechnologien handelt es sich de facto um weitgehend ausgereifte
Technologien in einem spiten Entwicklungsstadium. Mit Technologiespriingen und mit er-
heblichen Kostendegressionen durch die Forderung ist nicht zu rechnen. Die hoheren Kosten
der Anlagen ergeben sich in der Regel aus ,fundamentalen‘ Ursachen, so dass sie auch bei
Betrieb mit fossilen Brennstoffen in der Regel nur in Anwendungsnischen zum Einsatz kom-

men.

Der konkrete Nutzen dieser Technologien in Form von Nischenanwendungen auf Basis Bio-
energie ist u. a. aufgrund der begrenzten Potenziale von Bioenergie zumindest fraglich. Zu-
dem ist eine Abschidtzung des Nutzens der alternativen Verwendung der Bioenergie auf Basis
von alternativen Technologien erforderlich. U. a. ist dabei das Ziel der Weiterentwicklung der
Technologien eine wesentliche Voraussetzung. Dies wirft die bereits beim KWK-Bonus

aufgetretenen Fragen auf:
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e Sollen Bioenergieanlagen Grund- oder Mittellast inkl. Systemdienstleistungen bereit

stellen?

e Sollen Bioenergieanlagen zu einem moglichst hohen Nutzen durch Ausgleich von Ange-
bot- und Nachfrage in der Elektrizititsversorgung beitragen oder mit einer hohen energeti-

schen Effizienz durch KWK-Erzeugung genutzt werden?

Der Nutzen der Forderung einzelner Technologien zur Verstromung von Bioenergie ist vor

diesem Hintergrund somit zweifelhaft und kann nicht belegt werden.

Andererseits wird der Bonus auch gewihrt, wenn zur Stromerzeugung eingesetztes Gas aus
Biomasse auf Erdgasqualitdt aufbereitet wird. Durch die Aufbereitung von Biogas auf Erd-
gasqualitit und Einspeisung ins Erdgasnetz kann im Vergleich zur Verstromung vor Ort die
Flexibilitit der Nutzung erhoht werden. So ist durch die Einspeisung von Biogas ins Erdgas-
netz eine gewisse Speicherbarkeit gegeben und das Biogas kann zur KWK-Erzeugung an
Orten mit entsprechenden Wérmenachfragepotenzialen genutzt werden. Insbesondere vor dem
Hintergrund der Nutzungskonkurrenzen zwischen Wirme-, Verkehrs- und Elektrizitétssektors
und der mittel- und langfristige Anforderungen einer bedarfsgerechten Einspeisung greift die
Ausgestaltung und die Kopplung der Férderung an die Vergiitungssétze der EEG-Anlagen, in
denen das Biogas verstromt wird, zu kurz. In diesem Bereich ist zumindest mittel- und lang-
fristig eine Entkopplung der Forderung der Aufbereitung und Einspeisung von Biogas ins
Erdgasnetz von der anschlieBenden Verstromung anzustreben, um das Biogas mdglichst
effizient zu nutzen. Eine Entkopplung kann dabei einen Beitrag leisten, das aufbereitet Biogas
zugleich mit einem hohen wirtschaftlichen Nutzen und einer hohen energetischen Effizienz zu

verwenden.>*

Dem NaWaRo-Bonus kommt als Instrument zur Sicherung einer nachhaltigen Erzeugung und
Nutzung von Bioenergie eine wichtige Rolle zu. Die erhebliche Differenzierung der Hohe des
NaWaRo-Bonus nach Art der biogenen Stoffe (feste Biomasse, fliissige Biomasse, Biogas aus
Giille) und die Beriicksichtigung von weiteren Aspekten, wie der Landschaftspflege, kann

dabei sowohl vor dem Hintergrund einer Kostenbasierung als auch aufgrund weiterer Aspek-

' Eine physische Bilanzierung von entnommenen und eingespeisten Biogasmengen ist in der Praxis weder
moglich noch wiinschenswert. De facto handelt es sich somit auch bei der heutigen Regelung um eine rein

bilanzielle Kopplung der Einspeisung von Biogas und der Vergiitung der Verstromung.
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te, wie Nachhaltigkeit und der Nutzungs- und Flichenkonkurrenzen beim Anbau von bioge-
nen Stoffen zur Bioenergieerzeugung, sinnvoll sein. Bei der aktuellen Ausgestaltung werden
jedoch einerseits Kosten- und Nutzenaspekte unzureichend beriicksichtigt. So kann z. B. die
Gewdhrung eines hohen Bonus bei Nutzung von Giille unter Umwelt- und Klimaschutzge-
sichtspunkten wiinschenswert sein. Allerdings sind mit der Nutzung von Giille zugleich in der
Regel geringere Kosten als bei alternativer Biogaserzeugung verbunden. Die Differenzierung
des NaWaRo-Bonus nach Anlagengrof3e ist hingegen aus Sicht einer Kostenbasierung ange-
messen. Aus Nutzenaspekten ist eine solche Differenzierung, analog zur Differenzierung bei
der Grundvergiitung, &uBerst fraglich, da eine sowohl energetisch als auch wirtschaftlich
effiziente Nutzung in der Regel in groBeren Anlagen besser moglich ist. Zudem fiihrt insbe-
sondere die Ausgestaltung des Giillebonus zu erheblichen Fehlanreizen. Da bei einem
Gilleanteil von mindestens 30 % auf die gesamte Stromerzeugung der NaWaRo-Bonus Bio-
gas mit Giille gezahlt wird, werden die Anlagen in der Regel entsprechend ausgelegt. Der
Giillebonus fiihrt somit nicht nur zu einer sinnvollen Giilleverwertung, sondern zugleich zu
einer zusitzlichen Nutzung von nachwachsenden Rohstoffen, in der Regel Energiemais,
insbesondere in Regionen mit einem hohen Anteil der Viehwirtschaft. Der NaWaRo-Bonus
Biogas und der Giillebonus sollten somit entkoppelt werden. Insbesondere sollte der
Giillebonus ausschlieBlich auf den Einsatz von Giille zur Stromerzeugung und nicht auf den

gesamten erzeugten Strom gezahlt werden

Im Rahmen der Novellierung des EEG im Jahre 2012 sollten daher Anpassungen der
NaWaRo-Bonuszahlungen und deren Differenzierung sowohl unter Kosten- als auch unter
Nutzenaspekten erfolgen. Insbesondere muss in diesem Zusammenhang der Wert der Nutzung
aus wirtschaftlicher und 6kologischer Perspektive sowie unter Beriicksichtigung von Kosten-
und Klimaschutzaspekten beriicksichtigt werden.” Allgemein ist die Verstromung von nach-
wachsenden Rohstoffen vor diesem Hintergrund und der fehlenden heutigen und auch zukiinf-
tig zu erwartenden hohen Stromgestehungskosten - insbesondere in Form von einer Grundlas-

terzeugung - im Vergleich zur biogenen Reststoffverwertung als kritisch zu betrachten.

> Eine grundsitzliche Bewertung der Forderung der Stromerzeugung auf Basis von nachwachsenden Rohstof-
fen kann im Rahmen dieser Studie nicht erfolgen, da dies einerseits eine Bewertung von Nutzungskonkurren-
zen und andererseits die Entwicklung einer umfassenden Strategie zur Bioenergienutzung unter Beriicksich-

tigung von Nachhaltigkeits-, Klimaschutz- und Umweltschutzkriterien erforderlich macht.
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5.5 Handlungsempfehlungen

Die Analysen haben wesentliche Aspekte der kurz- sowie der langfristigen Anforderungen der
Forderung zur Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe aufgezeigt. Dabei konnte
sowohl kurzfristiger Handlungsbedarf aufgezeigt werden, wie bei der Ausgestaltung des
Grundvergiitungssystems als auch bei der Beibehaltung und Ausgestaltung der Bonuszahlun-
gen. Zugleich ist bei der Nutzung von biogenen Brennstoffen zur Stromerzeugung zu beriick-
sichtigen, dass unter dem derzeitigen Fordersystem mit einer Heranfiihrung an die Wettbe-
werbsfahigkeit nicht gerechnet werden kann. Diese Erwartung ergibt sich dadurch, dass bei
den ausgereiften zum Einsatz kommenden Technologien nicht von deutlichen Kostendegres-
sionen durch die Férderung ausgegangen werden kann und mit zunehmender Nutzung von
Bioenergie zur Stromerzeugung ggf. steigende Preise fiir biogene Brennstoffe - insbesondere

bei nachwachsenden Rohstoffen - einhergehen.

Im Rahmen der EEG-Novelle empfehlen wir als zentrales Element einen Systemwechsel fiir
Bioenergieanlagen. Die Einfilhrung eines Marktpramienmodell fiir Neuanlagen ohne
Optionalitdt zur Festpreisvergiitung ist zu empfehlen, um die Wertigkeit der Stromerzeugung
aus biogenen Brennstoffen zu erhhen und Bedarfssignale der Warme- und Elektrizitdtsmérk-
te effizient und vollstindig bei der Auslegung und dem Betrieb der Anlagen zu nutzen. Das
Festpreisverglitungssystem mit den im Folgenden dargestellten Anpassungen sollte fiir Neu-
anlagen folglich als reines Referenzsystem zur Bestimmung der Bonuszahlungen bestehen

bleiben.

Bei der Anpassung des Referenzsystems ist eine erhebliche Vereinfachung der heutigen
Komplexitit der Differenzierungen nach Anlagengrole sowie Grund- und Bonuszahlungen

anzustreben.

Im Bereich der Grundvergiitung wird eine sukzessive Verringerung der Differenzierung nach
AnlagengroBBen vor dem Hintergrund von mittel- und langfristigen Anforderungen an die
Nutzung von biogenen Brennstoffen zur Stromerzeugung anzupassen. Im Rahmen der anste-
henden Novellierung kann dies kurzfristig iiber eine deutliche Reduzierung der Grundvergii-
tungssitze im Bereich der Anlagen mit geringer Leistung erfolgen. Durch eine entsprechende
unterschiedliche Ausgestaltung der Degressionssitze sollte eine weitere Angleichung mittel-

fristig auf den Weg gebracht werden.
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Im Bereich der Bonuszahlungen ist eine Abschaffung des Formaldehydbonus und des Tech-
nologienbonus fiir die Verwendung von sog. innovativen Stromerzeugungstechnologien zu
empfehlen. Der Technologiebonus fiir die Aufbereitung von Biogas auf Erdgasqualitdt und
Einspeisung ins Erdgasnetz sollte langfristig von der Forderung der Stromerzeugung entkop-
pelt und entsprechend erh6ht werden. Kurzfristig kann die Verringerung der Differenzierung
der Grundvergiitung nach Anlagengrof3e bei einer moderaten Anhebung des Technologiebo-
nus fiir Aufbereitung und Einspeisung des Biogases die energetische und 6konomische Effizi-

enz der Verwertung erhohen.

Auch beim KWK-Bonus ist eine Abschaffung zu empfehlen. Der zusdtzliche Anreiz einer
gekoppelten Strom- und Wiarmeerzeugung ist vor dem Hintergrund einer energetisch und
okonomisch effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der Stromerzeugung sowie der
Kopplung der Erzeugung an die Bedarfssignale der Mirkte nicht nachhaltig. Eine Beriicksich-
tigung der tatsdchlichen Bedarfssignale der Markte ist bei einer Einfiihrung des Marktpra-
mienmodells eine Voraussetzung einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen in der

Stromerzeugung.

Beim NaWaRo-Bonus sind insbesondere die Hohe der Boni sowie - in Analogie zu den
Grundvergiitungssitzen - die Kopplung an die Anlagenleistung zu reduzieren. Dabei sollten
sowohl Kosten- als auch Nutzenaspekte beriicksichtigt werden. Aufgrund der wesentlichen
Bedeutung sollten bei der Festlegung der NaWaRo-Boni ebenfalls Nutzungs- und Fléchen-
konkurrenzen sowie Aspekte des Umwelt- und Klimaschutzes Beriicksichtigung finden, um
Fehlentwicklungen, wie z. B. durch Importe von Bioenergie und Anreize zu Monokulturen zu
vermeiden. Eine Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe mit erforderlichen Vergii-
tungssdtzen von zum Teil deutlich {iber 15 Cent je kWh als Grundlasterzeugung ist vor dem
Hintergrund fehlender zu erwartenden Kostendegressionen langfristig nicht sinnvoll. Der
Gillebonus sollte vom NaWaRo-Bonus entkoppelt werden. Insbesondere sollte der
Giillebonus ausschlieBlich auf die Stromerzeugung aus Giille gezahlt werden. Der feste
Grenzwert von einem Massenanteil von jederzeit 30 % sollte unter dieser Voraussetzung

entfallen.

Mittel- und langfristig ist eine weitere Umstellung der Férderung von biogenen Brennstoffen
anzustreben. Die in diesem Gutachten skizzierten, erforderlichen Ansitze zur Anpassung der
Stromerzeugung auf Basis biogener Brennstoffe im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle

sind entsprechend fortzufiihren. Hierbei ist eine Harmonisierung der Forderinstrumente und
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ordnungspolitischen Regelungen bei unterschiedlichen Nutzungen von Bioenergie anzustre-
ben, um der Nutzungskonkurrenz sowie den negativen Auswirkungen konkurrierender For-
derinstrumente gerecht zu werden. Zugleich fiihrt eine stirker marktbasierte Forderung zu
einer effizienten Nutzung von biogenen Brennstoffen, und eine harmonisierte Forderung
erhoht den Technologiewettbewerb innerhalb der Erzeugungstechniken. Andererseits miissen
Flachenkonkurrenzen zur Nahrungsmittel- und Grundstoffproduktion sowie Aspekte des
Umwelt- und Klimaschutzes auch mittel- und langfristig regelmédfBig gepriift werden, um
Fehlentwicklungen zu vermeiden. In diesem Zusammenhang ist nicht nur eine Uberpriifung
der Forderinstrumente erforderlich, sondern auch die Nutzung von Fldchenpotenzialen fiir
unterschiedliche Anwendungszwecke innerhalb und auBlerhalb des Bioenergiebereichs sowie

die Problematik bei Importen von biogenen Brennstoffen sollten mit einbezogen werden.
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6 Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt (AP 6)

6.1 Vorbemerkungen

6.1.1 Ziel des Kapitels

Durch den zunehmenden EE-Ausbau steigt der Bedarf an Regelenergie zur Sicherstellung der
Systembilanz (d. h. des momentanen Gleichgewichts von Erzeugung und Verbrauch), weil
erhebliche Anteile der EE-Erzeugung dargebotsabhédngig sind und ihre Erzeugung somit nur —
mit begrenzter Genauigkeit — prognostiziert werden kann. Gleichzeitig nimmt die Haufigkeit
von Zeiten zu, in denen die EE-Einspeisung bereits einen iiberwiegenden Teil der Stromnach-
frage decken kann. Zu diesen Zeiten ist weniger konventionelle Kraftwerksleistung, die Re-

gelenergie erbringen kann, am Netz.

Dabei ist die Stromerzeugung aus EE-Anlagen grundsitzlich regelbar. Allerdings nehmen
diese Anlagen heute nicht an Regelenergiemirkten teil, sei es, weil sie die
Priqualifikationsbedingungen nicht erfiillen oder aufgrund der Unsicherheit, inwieweit das

Anbieten und Erbringen von Regelenergie mit dem EEG vereinbar sind.

Ziel dieses Kapitels ist es aufzuzeigen, wie EE-Anlagen zur Gewihrleistung der Systembilanz
beitragen konnen. Dabei betrachten wir sowohl die Mdglichkeiten zur Teilnahme an den
bestehenden Regelenergiemirkten als auch an alternativen — bestehenden oder neu zu schaf-
fenden — Mérkten. Neben technisch-wirtschaftlichen Aspekten untersuchen wir auch beste-

hende Hindernisse aus rechtlicher Sicht und leiten entsprechenden Anpassungsbedarf ab.

Fiir die weiteren Uberlegungen ist es teilweise erforderlich, die EE-Anlagen anhand der Dis-

ponibilitdt ihrer Einspeisung in folgende Kategorien zu differenzieren:

1. Disponible Anlagen verfiigen iiber eine Speicherbarkeit ihres jeweiligen Primérenergie-
tragers und eine geniigend grole Dimensionierung des Verstromungsaggregats, so dass
die Zeitrdume der Verstromung der (z. B. jdhrlich) verfiigbaren Primérenergie in gewissen

Grenzen prinzipiell frei wihlbar sind. Hierzu kdnnen z. B. Biomasseanlagen zihlen.

2. Viele Anlagen sind allerdings trotz grundsitzlicher Speicherbarkeit des Primérenergietri-

gers faktisch nicht disponibel. Dies ist z. B. bei warmegefiihrten Anlagen der Fall oder bei
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einer Auslegung des Verstromungsaggregats so, dass die Wirtschaftlichkeit eine Vollaus-

lastung, also maximale Benutzungsdauer erfordert.

3. Auch dargebotsabhingige Anlagen (auf Basis von Wind- und Solarenergie) sind aufgrund

der nur stochastischen Verfligbarkeit der Primérenergie und ihrer fehlenden Speicherbar-

keit zur Sicherstellung der Verfiigbarkeit in Zeiten mangelnden Dargebots nicht

disponibel.

6.1.2 Abgrenzung zum Einspeisemanagement

Wenn EE-Anlagen zur Sicherstellung der Systembilanz beitragen sollen, stellt dies grundsitz-
lich einen Eingriff in die urspriinglich geplante Einspeisung dar. Ein solcher ist auch im Rah-
men des sog. Einspeisemanagements nach § 11 EEG moglich. Dies ist jedoch auf Situationen
mit Netzengpéssen beschrinkt. Fiir die nachfolgenden Betrachtungen wird daher in Bezug auf

Zeitraume, in denen Einspeisemanagement stattfindet, folgende Abgrenzung getroffen:

e Situationsabhéngig muss eine gewisse Riicksetzung von EE-Einspeisung erfolgen, um die
Netzengpdsse zu beheben. Dies geschieht per Einspeisemanagement, iiblicherweise mit ei-

nigen Stunden Vorlauf.

e Auflerdem muss das System fiir die Betriebsstunde ausbilanziert werden. Hierfiir kann der
UNB sich nicht auf § 11 EEG berufen. Der nach Einspeisemanagement verbleibende Bi-
lanzierungsbedarf kann und muss iiber bestehende oder noch zu schaffende Markte ge-

deckt werden.

§ 11 EEG greift also stets nur bis zu der Hohe, in der die EE-Einspeisung als Ursache fiir
Netziiberlastungen identifiziert werden kann. Somit gibt es in allen Stunden — auch in denen,
in denen Einspeisemanagement stattfindet — einen Bedarf an Regelenergie bzw. allgemein an
Flexibilitdt zur Bilanzwahrung. Die anteilige Deckung dieses Bedarfs durch EE-Anlagen ist

Gegenstand dieses Kapitels.
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6.2 Potenzial von EE-Anlagen zur Gewahrleistung der Systembilanz

6.2.1 Grundsitzliches technisch-wirtschaftliches Potenzial (ungeachtet einer

Klassifizierung nach Regelenergieprodukten)

Negative Regelenergie

Negative Regelenergie erfordert Flexibilitdt bzgl. der Reduktion der Einspeiseleistung. Diese
Flexibilitdt ist grundsétzlich bei allen EE-Technologien gegeben, und das Gros der EE-
Anlagen bietet auch die technische Moglichkeit zur Steuerung der Einspeisung. Lediglich
kleine Anlagen (z.B. PV-Dachanlagen) sind iiblicherweise nicht zur Steuerung der
Einspeiseleistung ausgelegt. Ein Vorteil vieler EE-Anlagen gegeniiber der Mehrzahl konven-
tioneller Kraftwerke besteht darin, dass sie keinen Beschrdnkungen durch Mindestleistungen
unterliegen und somit auch bei brennstoffabhéngigen Anlagen keine diesbeziiglichen Vorhal-

tekosten anfallen. Eine detaillierte Analyse der technischen Potenziale ist in [1] zu finden.

Bei dargebotsabhingigen EE-Anlagen ist das Potenzial zur Leistungsreduktion von der mo-
mentanen Dargebotshdhe, d. h. der maximal mdglichen Einspeiseleistung, abhidngig. Somit
steht bei diesen Anlagen die Flexibilitidt zur Reduktion der Einspeisung grundsitzlich nicht
sicher zur Verfiigung. Allerdings ist das Reduktionspotenzial statistisch betrachtet vor allem
dann hoch, wenn insgesamt eine hohe EE-Einspeisung vorliegt, also gerade in den Stunden, in
denen das Potenzial zur Erbringung negativer Regelenergie durch konventionelle Anlagen
begrenzt ist. Insofern ergénzen sich die Flexibilitdten von EE-Anlagen und konventionellen

Anlagen hier komplementir.

Bisweilen wird als Argument gegen eine Erbringung negativer Regelenergie durch EE-
Anlagen eingewendet, dass dies mit einem O0kologischen Nachteil einhergehe, weil dadurch
die maximale Energiecausbeute der EE-Anlagen verfehlt werde. Dem sind allerdings drei
Aspekte entgegenzuhalten. Erstens tritt der Effekt nur bei nicht disponiblen Anlagen auf, denn
bei disponiblen Anlagen wird die Einspeisung lediglich zeitlich verlagert. Zweitens ist nicht
die Vorhaltung der Regelenergie, sondern nur deren tatsdchliche Inanspruchnahme relevant
und der Effekt somit begrenzt, da die Abrufhédufigkeiten gering sind. Und drittens kann in der
Vorhaltung der Reserve konventionelle Erzeugung (die ja zur Bereitstellung negativer Regel-

energie eine gewisse Mindesterzeugung — oberhalb der technischen Mindestleistung der An-
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lagen — erbringen muss) verdringt werden, so dass situationsbedingt insgesamt sogar eine

hohere Einspeisung aus EE-Anlagen erzielt werden kann.

Positive Regelenergie

Positive Regelenergie kann dann erbracht werden, wenn eine Erzeugungsanlage unterhalb der
momentan moglichen Maximaleinspeisung betrieben wird, so dass noch eine kurzfristige

Einspeisungserh6hung moglich ist.

Bei disponiblen EE-Anlagen besteht ein solches Potenzial vor allem dann, wenn die Leistung
des Verstromungsaggregats in Bezug auf die verfiigbare Primérenergie nicht auf maximale
Volllaststundenzahl ausgelegt ist. Es ist davon auszugehen, dass dies kiinftig auf mehr und
mehr Anlagen zutreffen wird, wenn — z. B. durch Einfilhrung eines Marktpramienmodells
(MPM) — Anreize zur bedarfsgerechten Verlagerung der Einspeisung gesetzt werden. Das
MPM hat somit einen doppelten Effekt, indem es neben dem priméren Zweck, die fahrplan-
miBige Einspeisung stirker am Bedarf zu orientieren, auch Potenzial fiir die Bereitstellung
positiver Regelenergie schafft. In Bezug auf diese EE-Anlagen entsteht dann durch die Vor-
haltung der Regelenergie kein 6kologischer Nachteil, denn bei der dafiir notwendigen Reduk-

tion der Einspeisung findet lediglich eine zeitliche Verlagerung der Verstromung statt.

Bei nicht disponiblen EE-Anlagen bewirkt eine Vorhaltung positiver Regelenergie dagegen
eine Reduktion des moglichen Energieertrags. Im Gegensatz zur negativen Regelenergie
betrifft dies die weitaus liberwiegende Zeit, in der kein Abruf der Regelenergie erfolgt. Somit
wiére bei diesen Anlagen die Vorhaltung positiver Regelenergie mit einem o6kologischen
Nachteil verbunden. Aufgrund der Hohe der entgangenen Einspeisevergiitung (oder alternati-
ver Vermarktungserlose bei Direktvermarktung, ggf. in Verbindung mit MPM) wire sie hier

vermutlich auch 6konomisch unattraktiv.>®

> Diese Ausfiihrungen gelten zumindest kurz- und mittelfristig und damit fiir den hier relevanten Horizont. Bei
hohem EE-Durchdringungsgrad kann auch ein Androsseln von dargebotsabhéngigen Anlagen sinnvoll sein —
namlich dann, wenn in relevanten Zeitrdumen des Jahres ohnehin nicht die gesamte mogliche EE-

Einspeisung abgenommen werden kann.
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6.2.2 Potenzial zur Teilnahme an heutigen Regelenergiemarkten: Technische

Kompatibilitdt mit Regelenergieprodukten

An den Regelenergiemirkten beschaffen die UNB drei standardisierte Produkte: Primérregel-
reserve, Sekundirregelreserve und Minutenreserve.”’ Aufgrund der hohen Bedeutung der
Regelenergie fiir die Sicherstellung eines stabilen Systembetriebs haben die UNB sogenannte
Praqualifikationskriterien aufgestellt, deren Erfiillung potenzielle Marktteilnehmer zunichst
nachweisen miissen, bevor sie Regelenergie anbieten konnen [3-5]. Derzeit bestehen Planun-

gen zur Anpassung einzelner Kriterien [2].

Disponible EE-Anlagen kénnen — ggf. durch Poolung™ — die Priqualifikationskriterien
grundsitzlich erfiillen, so dass ihnen aus technischer Sicht die entsprechenden Mairkte offen-

59
stehen.

Dargebotsabhiingige EE-Anlagen erfiillen die Praqualifikationskriterien dagegen nicht. Ein
Grund hierfiir ist, dass zum letztmoglichen Zeitpunkt der Angebotsabgabe (nach Planung der

°" Primarregelreserve dient dazu, das Gleichgewicht zwischen Stromerzeugung und -verbrauch bei dessen
Storung innerhalb weniger Sekunden wiederherzustellen [3]. Sie wird innerhalb des kontinentaleuropéischen
Synchronverbunds solidarisch vorgehalten und durch Regler an den beteiligten Erzeugungseinheiten reali-

siert, die auf Frequenzabweichungen vom Sollwert (50 Hertz) automatisch und dezentral reagieren.

Zielsetzung der Sekundérregelung ist es, die Frequenz auf ihren Sollwert und die iiber die Verbundkuppellei-
tungen zwischen den Regelzonen ausgetauschten Ubergabeleistungen auf die abgestimmten Sollwerte des
Austauschprogramms zuriickzufiihren, so dass die aktivierte Primérregelleistung wieder als Reserve zur Ver-
fligung steht [4]. Die Sekundarregelung wird somit verursachergerecht in der fiir ein Bilanzungleichgewicht
jeweils verantwortlichen Regelzone erbracht. Die Aktivierung erfolgt iiber einen zentralen Regler beim UNB,

der iiber Fernwirkeinrichtungen automatisch die Erzeugung der beteiligten Erzeugungseinheiten steuert.

Minutenreserve wird mit mehreren Minuten Vorlauf manuell aktiviert (kiinftig ebenfalls automatisch, um
groflere Zahlen von Erbringern mit jeweils kleineren Leistungsanteilen hdndeln zu kénnen) und dient zur
Wiederherstellung des freien Sekundirregelbandes sowie zum Ausgleich von Bilanzungleichgewichten, die
iiber die verfligbare Sekundirregelleistung hinausgehen [5].

¥ Bei Primirregelreserve ist eine Poolung bisher nicht moglich, jedoch geplant [2].

* Diese Aussage bezieht sich auf allgemeine technologiespezifische Aspekte; die technische Ausfithrung

konkreter Anlagen, z. B. hinsichtlich Regelungstechnik, kann der Erbringung einzelner Reservearten den-

noch entgegenstehen.
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BNetzA kiinftig bei Primérregelreserve 13 Tage und bei Sekundérregelreserve 12 Tage vor
Ablauf des Lieferzeitraums, bei Minutenreserve am Vortag der Lieferung [2]) die Verfiigbar-
keit der Einspeisung und damit deren potenzielle Reduktion nicht sicher genug ist. So ist z. B.
fiir Sekundérregelreserve eine Verfiigbarkeit je technischer Einheit von 95 % iiber den gesam-
ten Ausschreibungszeitraum von einer Woche erforderlich. Weitere Anforderungen an die
Verfiigbarkeit, die auch die Minutenreserve betreffen (z. B. 100 % Zeitverfiigbarkeit), konnen
ggf. durch Poolbildung erfiillt werden — jedoch nur dann, wenn ein gemischter Pool mit kon-

ventionellen Einheiten gebildet wird.

Neben den technischen Bedingungen auf Anlagen- oder Poolebene beinhalten die
Praqualifikationskriterien Anforderungen bzgl. der Bilanzkreiszugehorigkeit der Anlagen
(alle Reservearten) und bzgl. der Infrastruktur zur Fahrplanabwicklung (Minutenreserve).
Diese organisatorischen Anforderungen werden nur von EE-Anlagen in der Direktvermark-

tung erfiillt, nicht hingegen von denen in der festen Einspeisevergiitung (FEV).®

6.2.3 Potenzial zur Teilnahme an heutigen Regelenergiemarkten: Rechtliche

Zulassigkeit

Ungeachtet der technischen Potenziale von EE-Anlagen und der Erfiillung der
Priaqualifikationsbedingungen ist zu kléren, inwieweit die Mdglichkeit zur Teilnahme an den
Regelenergiemirkten rechtlich gegeben ist. Hierzu geben wir zunichst einen Uberblick iiber

die einschligige Fachdiskussion und nehmen anschlieBend eine eigene Einschétzung vor.

% Anlagen in der FEV reichen keinen Fahrplan ein und werden nicht, z. B. bei der Abrechnung von Aus-
gleichsenergie, an diesem gemessen, sondern sie speisen nach individuellen Erwédgungen der Anlagenbetrei-
ber ein, und nur der summarische Erzeugungsbeitrag des gesamten EE-Anlagenkollektivs wird vom UNB im
Rahmen der Leistungs-Frequenz-Regelung indirekt beriicksichtigt. EE-Anlagen in der Direktvermarktung
unterscheiden sich dagegen bzgl. der Bilanzierung und Abrechnung ggii. dem UNB nicht von anderen Erzeu-
gungsanlagen, d. h. sie werden in normalen Bilanzkreisen gefiihrt, gemessen und abgerechnet, so dass z. B.
auch ein Soll-Ist-Abgleich zur Uberpriifung der Reserveerbringung fiir einen Anlagenpool mit EE-Anlagen in

Direktvermarktung sich nicht von einem rein konventionellen Pool unterscheidet.
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6.2.3.1 Uberblick iiber die einschligige Diskussion

Die Zuléssigkeit der Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen wird in der Fachlite-
ratur nur vereinzelt behandelt (insbesondere Schumacher®, ZUR 2009, 522, 527,
Ehricke/Breuer, RAE 2010, 309, 311 ff.). Hiufiger finden sich AuBerungen zur Problematik
in Stellungnahmen zu laufenden Gesetzgebungs- oder Festlegungsverfahren sowie in Vortré-
gen. Diese Quellen werden daher, soweit bekannt, in die Auswertung einbezogen. Anhang A

eine tabellarische Aufstellung der vertretenen Positionen.

Die vorhandenen AuBerungen sind teilweise vorsichtig zu bewerten, da nicht immer ersicht-
lich ist, inwieweit sie auf einer genauen Analyse der Rechtslage beruhen. Des Weiteren wird
hiufig nicht deutlich zwischen der Vermarktung negativer und positiver Regelenergie sowie
zwischen Féllen der Direktvermarktung und der festen Einspeisevergiitung unterschieden. Ein
erheblicher Teil der AuBerungen enthilt pauschale Bewertungen ohne normspezifische At-
gumentation. Hierbei wird die Zulédssigkeit der Vermarktung von Regelenergie fiir EE-
Anlagen in der Direktvermarktung ganz {iberwiegend bejaht, fiir Anlagen mit fester

Einspeisevergiitung teilweise aber auch verneint.

Normspezifische Aussagen finden sich vor allem im Hinblick auf das Doppelvermarktungs-
verbot nach § 56 EEG. Die Vereinbarkeit der Regelenergievermarktung durch EE-Anlagen
mit dem Doppelvermarktungsverbot wird vielfach als problematisch angesehen und eine
Klarstellung gefordert. Teilweise wird die Vereinbarkeit im Falle der Vermarktung negativer
Regelenergie auch ausdriicklich bejaht, im Falle der Vermarktung positiver Regelenergie

vereinzelt ausdriicklich verneint.

Unterschiedlich beurteilt wird die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit
dem Einspeisevorrang Erneuerbarer Energien nach § 8 Abs. 1 EEG wie auch dessen zwin-
gender Charakter nach § 4 Abs. 2 EEG. Teilweise wird jedenfalls die Ausnahmeregelung des
§ 8 Abs. 3 EEG fiir anwendbar gehalten, so dass kein Verstofl gegen den Einspeisevorrang

vorliege.

' Die Literaturnachweise der fiir die rechtliche Erorterung herangezogenen Quellen sind in Anhang B.2 zu

finden.
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Die Vermarktung negativer Regelenergie wird teilweise als vereinbar mit der Andienungs-
pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG angesehen, ohne dies auf Félle der Direktvermarktung nach
§ 17 EEG zu beschranken. Vereinzelt wird die Vermarktung positiver Regelenergie im Falle

fester Einspeisevergiitung als unzuldssig beurteilt.

Im Ergebnis nicht als Hinderungsgrund angesehen wird die bislang fehlende Wahrnehmung
der Verordnungserméchtigung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6b) EEG, wonach zur verbesserten Inte-
gration des Stroms aus EE insbesondere die Voraussetzungen fiir die Teilnahme am Regel-

energiemarkt geregelt werden konnen.

Teilweise wird eine Klarstellung gewlinscht, dass die Moglichkeit von MaBnahmen des
Einspeisemanagements nach § 11 EEG bzw. zur Wahrnehmung der Systemverantwortung
nach § 13 Abs. 1 Nr. 1 oder Abs. 2, § 14 EnWG die Vermarktung negativer Regelenergie
nicht ausschlieBt. Uneinheitlich beurteilt wird die Frage, ob Mafinahmen nach §§ 13 Abs. 1,
14 Abs. 1 EnWG gegeniiber Betreibern von EE-Anlagen nur nachrangig zum

Einspeisemanagement nach § 11 EEG zulassig sind.

6.2.3.2 Einschatzung der derzeitigen Rechtslage
Vorbemerkungen:

e Die rechtliche Zuldssigkeit der Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt wird
im Hinblick auf folgende Normkomplexe erortert: Einspeisevorrang (§ 8 Abs. 1 und 3, § 4
Abs. 2 EEG), Andienungspflicht und Direktvermarktung (§ 16 Abs. 4, § 17 EEG), Dop-
pelvermarktungsverbot (§ 56 Abs. 1 EEG), Verordnungsermichtigung (§ 64 Abs. 1 Nr. 6
lit. b) EEG) und Verhéltnis zu Abregelungsmafinahmen nach § 11 Abs. 1 EEG, §§ 13, 14
EnWG.

e Untersucht werden sowohl die Erbringung negativer als auch positiver Regelenergie.
Hinsichtlich negativer Regelenergie wird weiter danach unterschieden, ob noch verzichtba-
re konventionelle Erzeugung am Netz ist oder nur noch solche konventionellen ,,must-run-

Kraftwerke®, die aus Griinden der System- oder Netzsicherheit nicht verzichtbar sind.

e In der Folge wird versucht, die aufgrund von Normzweck, Systematik und Materialien
iiberzeugendste Auslegung darzustellen. Dabei sollen moglichst alle Problempunkte fiir die
angestrebte Nutzung der Flexibilitdtspotenziale der EE-Einspeisung identifiziert werden,

um diese im Rahmen der anstehenden EEG-Novelle beheben zu koénnen. Der derzeitige



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 111

Regelungsgehalt der einschldgigen Rechtsnormen ist letztlich nicht eindeutig zu ermitteln.
Dies zeigen auch die widerspriichlichen Ergebnisse der beiden bislang vorliegenden tiefer-
gehenden Darstellungen (Ehricke/Breuer, RAE 2010, 309, 311 ff.: Zuldssigkeit; Schuma-
cher, ZUR 2009, 522, 527: Unzuldssigkeit). Bei der BNetzA ist aktuell ein Missbrauchs-
verfahren hinsichtlich negativer Regelenergie anhingig, das gleichfalls den Klarungsbedarf

deutlich macht (Az. BK6-10-233).
A. Negative Regelenergie

I. Verzichtbare konventionelle Erzeugung am Netz
1. Verstof3 gegen Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1 und 3 i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG

Die Vermarktung negativer Regelenergie durch Betreiber von EE-Anlagen (im Fol-
genden: Anlagenbetreiber) konnte gegen das grundlegende, auch europarechtlich (Art. 16
Abs. 2 RL 2009/28/EG) begriindete Prinzip des Einspeisevorrangs fiir EE verstoen. Dann
miisste der Anwendungsbereich des § 8 Abs. 1 EEG eroftnet, eine Abweichung nach § 4 Abs.
2 EEG ausgeschlossen und schlielich auch die Ausnahme des § 8 Abs. 3 EEG nicht ein-

schligig sein.
a) § 8 Abs. 1 EEG

Gemdll § 8 Abs. 1 EEG sind Netzbetreiber vorbehaltlich des Einspeisemanagements nach
§ 11 EEG und vorbehaltlich der Ausnahme nach § 8 Abs. 3 EEG verpflichtet, den gesamten
angebotenen Strom aus EE unverziiglich vorrangig abzunehmen, zu iibertragen und zu vertei-
len. Dieser Einspeisevorrang gilt sowohl bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergiitung
als auch im Falle der Direktvermarktung. Der Normzweck kann in der Steigerung der einge-

speisten Strommenge aus EE gesehen werden.

Sowohl fiir als auch gegen die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie
mit dem Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG lassen sich gewichtige Argumente anfiihren,
wobei die einschldgigen Ausfithrungen bislang ganz iiberwiegend von der Vereinbarkeit
ausgehen. Fiir die Vereinbarkeit spricht insbesondere der Wortlaut des § 8 Abs. 1 EEG, der
nur auf dem ,,gesamten angebotenen Strom* aus EE abstellt und damit den Verzicht auf das
Angebot von EE-Strom in Folge vertraglicher Vereinbarungen (Vermarktung negativer Re-
gelenergie) moglicherweise nicht erfasst. Demgegeniiber sieht § 8 Abs. 3 EEG aber ausdriick-
lich vor, dass die Verpflichtungen nach § 8 Abs. 1 EEG nicht bestehen, soweit Anlagenbetrei-

ber und Netzbetreiber zur besseren Netzintegration der Anlage ausnahmsweise vertraglich
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vereinbaren, vom Abnahmevorrang abzuweichen. Bei systematischer Auslegung erweisen
sich daher Vereinbarungen iiber die Reduzierung der Einspeisung grundsétzlich als Abwei-
chung vom Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG. Damit wiirde der Einspeisevorrang nach
§ 8 Abs. 1 EEG nicht (nur) an die tatséchlich angebotene EE-Strommenge ankniipfen, son-
dern an die ,,anbietbare” Strommenge, auch wenn diese aufgrund vertraglicher Vereinbarung

nicht oder nicht in vollem Umfang angeboten wird.

Ein solches Verstidndnis stiinde jedenfalls bei kurzfristiger Betrachtung auch in Ein-
klang mit dem Normzweck, die eingespeiste Strommenge aus EE zu erhéhen. Die Aufnahme
der besonderen Ausnahmevorschrift des § 8 Abs. 3 EEG legt zudem nahe, dass die Netzinteg-
ration der EE-Anlagen — also insbesondere auch Fragen der Regelenergiebereitstellung — vom
Normzweck des § 8 Abs. 1 EEG nicht unmittelbar abgedeckt sind, sondern erst und nur iiber
diese Sondervorschrift Beriicksichtigung finden. Damit sprechen wichtige Griinde fiir die

Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit § 8 Abs. 1 EEG.

Dies gilt grundsitzlich auch im Falle der Direktvermarktung, da weder Wortlaut noch Syste-
matik, Normzweck oder Materialien eine Differenzierung vornehmen. Allerdings hitte es eine
gewisse Logik, wenn der groferen wirtschaftlichen Eigenverantwortung des Anlagenbetrei-
bers im Falle der Direktvermarktung auch zusitzliche wirtschaftliche Chancen durch Ver-
marktung von Regelenergie entspriachen. Ein solches Ergebnis liee sich jedoch nur auf die in
§§ 17, 64 Abs. 1 Nr. 6a EEG zum Ausdruck kommende allgemeine Zielsetzung einer besse-
ren Marktintegration von EE stiitzen, so dass die rechtliche Tragfahigkeit einer solchen Diffe-

renzierung sehr begrenzt erscheint.
b) § 4 Abs. 2 EEG

Gemil § 4 Abs. 2 EEG darf von § 8 Abs. 1 EEG unbeschadet des § 8 Abs. 3 EEG
nicht zu Lasten des Anlagen- und/oder Netzbetreibers abgewichen werden. Der
Einspeisevorrang ist insoweit zwingendes Recht. Uberwiegend wird in der Vermarktung
negativer Regelenergie weder eine Abweichung zu Lasten des Anlagenbetreibers noch des
Netzbetreibers gesehen, da der Anlagenbetreiber eine hohere Vergiitung erzielt, der Netzbe-
treiber aber Kosten einspart (geringerer Bedarf an negativer Regelenergie, geringere Kosten
der zu beschaffenden Regelenergie). In der Tat sind beide Parteien damit im wirtschaftlichen
Ergebnis besser gestellt, sofern nicht das Marktdesign (Zuschlag nach Leistungspreis, Abruf
nach Arbeitspreis) bei einer Gesamtbetrachtung von Leistungs- und Arbeitspreis im Einzelfall

die Kosten der Regelenergiebeschaffung erhoht. Allerdings gentigt selbst die wirtschaftliche
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Vorteilhaftigkeit nicht, um die Vereinbarkeit mit dem Abweichungsverbot des § 4 Abs. 2
EEG festzustellen.

In der allgemeinen Literatur zu § 4 Abs. 2 EEG ist anerkannt, dass Einzelregelungen
nicht zusammengefasst und auf ihre Gesamtwirkung hin iiberpriift werden diirfen.®* Ebenso
werden Abweichungen im Rechtsverhiltnis zwischen Anlagenbetreiber und Netzbetreiber in
aller Regel als unvereinbar mit § 4 Abs. 2 EEG angesehen, da das Abweichen zu Gunsten
einer Partei zu Lasten der anderen Partei gehe.® Mit der Vermarktung negativer Regelenergie
wird aber das Recht des Anlagenbetreibers zur vorrangigen Einspeisung seines EE-Stromes
eingeschriankt. Eine Regelung ,,zu Gunsten* des Anlagenbetreibers wére nur gegeben, wenn
dem Betreiber sogar weitergehender Netzzugang als nach den Vorschriften des EEG einge-
rdumt wiirde. Die bloBe wirtschaftliche Vorteilhaftigkeit eines Verzichts auf den
Einspeisevorrang kann insoweit nicht geniigen. Dieses Ergebnis entspricht bei systematischer
Betrachtung auch dem Verstindnis des Gesetzgebers, der in § 4 Abs. 2 EEG ausdriicklich
eine Ausnahme fiir Vereinbarungen iiber eine Reduzierung der Einspeisung nach § 8 Abs. 3
EEG aufgenommen hat, derartige Vereinbarungen also im Grundsatz als unvereinbar mit § 4
Abs. 2 EEG ansieht, obwohl sie dem Anlagenbetreiber und dem Netzbetreiber wirtschaftliche

Vorteile bringen.
c) § 8 Abs. 3 EEG

Nach § 8 Abs. 3 EEG bestehen die Verpflichtungen nach § 8 Abs. 1 EEG nicht, soweit
Anlagenbetreiber und Netzbetreiber zur besseren Netzintegration der Anlage ausnahmsweise
vertraglich vereinbaren, vom Abnahmevorrang abzuweichen. Diese Vorschrift erfasst, wie die
Gesetzesbegriindungen zu § 8 Abs. 3 EEG 2009 und der Vorgédngervorschrift des § 4 Abs. 1
S. 3 EEG 2004 zeigen,* insbesondere die Erbringung negativer Regelenergie. Die Vorschrift
ist allerdings deutlich restriktiv gefasst (,,ausnahmsweise) und stellt offenbar auf Einzelfall-
Vereinbarungen zwischen Netz- und Anlagenbetreiber ab. Eine generelle Teilnahme am

Regelenergiemarkt ist dadurch nicht gedeckt. Auch die BNetzA lésst ein restriktives Ver-

62 Vgl. nur Salje, EEG, 5. Aufl. 2009, § 4 Rn. 42; Ehricke in Frenz / Miiggenborg, EEG, 2010, § 4 Rn. 42

53 Ehricke in Frenz / Miiggenborg, EEG, 2010, § 4 Rn. 41; Oschmann in Danner / Theobald, Energierecht, Bd. 3,
Stand Oktober 2010, VIB 1, § 4 EEG Rn. 28 {.

% BT-Dr. 16/8148 S. 44; BT-Dr. 15/2864 S. 32 f.
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stindnis des § 8 Abs. 3 EEG im Entwurf ihres Leitfadens zum Einspeisemanagement erken-
nen, wonach der Netzbetreiber unter Effizienzgesichtspunkten nur eine Vergiitung unterhalb
der festen Einspeisevergiitung leisten diirfe, da die Bereitschaft zur Abregelung von EE-
Anlagen nur ein geringes Entgegenkommen darstelle, solange noch verzichtbare konventio-

nelle Erzeugung am Netz sei.®

Die restriktive Handhabung von Ausnahmen vom Einspeisevorrang im geltenden Recht hat
der Verordnungsgeber (BNetzA) im Ubrigen auch hinsichtlich Abregelungsvereinbarungen
nach § 8 Abs. 4 Satz 3 AusglMechAV deutlich gemacht, indem diese nur nachrangig zu

Abregelungsvereinbarungen mit konventionellen Stromerzeugern genutzt werden diirfen.
d) Ergebnis

Im Ergebnis sprechen zahlreiche Argumente, insbesondere die gesetzliche Systematik des § 8
Abs. 3 EEG im Verhiltnis zu § 8 Abs. 1 EEG, fiir die Unvereinbarkeit der Vermarktung
negativer Regelenergie mit der derzeitigen Ausgestaltung des Einspeisevorrangs als zwingen-
dem Recht. Die Gegenauffassung ldsst sich am ehesten noch fiir den Fall der Direktvermark-
tung erwdgen und wire auch vom Ergebnis her logisch. Ergdnzend ist festzustellen, dass aus
praktischer Sicht zweifelhaft erscheint, ob ein Versto3 gegen den Einspeisevorrang je geltend
gemacht werden wiirde, da jedenfalls im Regelfall aus wirtschaftlichen Griinden weder Netz-

noch Anlagenbetreiber hieran ein Interesse haben.

2. Kein Verstofp gegen die Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG

Nach § 16 Abs. 4 EEG sind Anlagenbetreiber, die die feste Einspeisevergiitung gel-
tend machen, verpflichtet, ab diesem Zeitpunkt den gesamten in dieser Anlage erzeugten
Strom in das Netz einzuspeisen und dem Netzbetreiber zur Verfiigung zu stellen, wenn dem
Grunde nach ein Vergiitungsanspruch besteht und kein Sonderfall vorliegt (Eigenverbrauch
oder Drittverbrauch im Arealnetz). Die Anforderungen an einen Wechsel von fester
Einspeisevergiitung zur Direktvermarktung und umgekehrt regelt § 17 EEG sehr restriktiv.
Damit sollte ein ,,Rosinenpicken® beim Verkauf des erzeugten Stromes verhindert werden.

Zugleich sollten Netzbetreiber und EVU Planungssicherheit hinsichtlich der anfallenden EE-

% BNetzA, Leitfaden zum EEG-Einspeisemanagement, Konsultationsfassung v. 29.7.2010, Ziffer 1.2.3.
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Strommengen erhalten.®® Der Normzweck des § 16 Abs. 4 EEG lasst sich daher dahingehend
verstehen, dass wirtschaftliche Nachteile fiir die Netzbetreiber und letztlich die Allgemeinheit
verhindert werden sollen. Die Andienungspflicht findet dabei nur auf EE-Strommengen An-

wendung, fiir die grundsitzlich die feste Einspeisevergiitung beansprucht werden kann.

Die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit der Andienungspflicht
wird kaum behandelt. Dem Wortlaut nach ist dhnlich dem § 8 Abs. 1 EEG zweifelhaft, ob
angesichts der Ankniipfung an den ,,in der Anlage erzeugten Strom* auch die Nichterzeugung
von Strom (negative Regelenergie) betroffen ist. Insoweit lésst sich fragen, ob an die in einem
bestimmten Zeitraum ,,produzierbare* EE-Strommenge angekniipft werden muss. Doch ist die
Relevanz des ,,erzeugten Stroms bei § 16 Abs. 4 EEG bereits deshalb deutlich groBer als die
Relevanz des tatsdchlich ,,angebotenen* Stroms nach § 8 Abs. 1 EEG, weil der Anwendungs-
bereich des § 16 Abs. 4 EEG von vornherein auf solche Strommengen beschrinkt ist, fiir die
grundsitzlich die feste Einspeisevergiitung beansprucht werden kann. Zudem zielt der Norm-
zweck nicht auf die Steigerung der Einspeisung von EE-Strom, sondern auf die Vermeidung
wirtschaftlicher Nachteile fiir die Netzbetreiber und die Allgemeinheit, die sich aus der an-
derweitigen Vermarktung von Strommengen ergeben. Bei der Vermarktung negativer Regel-
energie wird aber weder erzeugter Strom anderweitig vermarktet, noch erleiden Netzbetreiber
oder Allgemeinheit in der Regel wirtschaftliche Nachteile. Im Gegenteil erzielt der Netzbe-
treiber einen wirtschaftlichen Vorteil, da er keine Verluste bei der Vermarktung des einge-
speisten EE-Stroms zu Preisen unterhalb der Einspeisevergiitung erleidet, einen geringeren
Bedarf an negativer Regelenergie hat und schlieBlich die benétigte Regelenergie zu einem
giinstigeren Preis beschaffen kann. Eine Steigerung der Kosten der Regelenergiebeschaffung
kann sich nur im Einzelfall aufgrund des Marktdesigns (Zuschlag nach Leistungspreis, Abruf

nach Arbeitspreis) bei einer Gesamtbetrachtung von Leistungs- und Arbeitspreis ergeben.

Im Ergebnis ist die Vermarktung negativer Regelenergie daher mit der Andienungs-
pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG vereinbar. Der Anlagenbetreiber ist aus dem Blickwinkel dieser
Vorschrift also nicht auf die Direktvermarktung nach § 17 EEG beschrénkt.

5 BT-Dr. 16/8148 S. 49. Nach Neuordnung des Ausgleichsmechanismus sind die EVU nicht mehr betroffen.
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3. Verstofs gegen Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschlief3en

§ 56 Abs. 1 EEG sieht vor, soweit hier relevant, dass Strom aus erneuerbaren Energien
nicht mehrfach verkauft oder anderweitig iiberlassen werden darf. Dieses Doppelvermark-
tungsverbot gilt grundsitzlich sowohl bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergiitung als
auch bei Direktvermarktung.’’ Die Gesetzesbegriindung macht deutlich, dass hiermit be-
stimmte Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers und ggf. auch etwaige Verbrauchertduschun-
gen unterbunden werden sollen, die genauen Grenzen sind jedoch unklar. Der Normzweck

des § 56 Abs. 1 EEG konnte insbesondere in folgenden drei Richtungen verstanden werden:

(1) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers aufgrund mehrfacher Entlohnung der positi-

ven Umwelteigenschaften von EE;

(2) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers, die zu einer Mehrbelastung der Verbraucher

fiihren;

(3) keine Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers durch zusitzliche Vermarktungswege, da
das System der festen Einspeisevergiitung dem Anlagenbetreiber einen auskommlichen Ertrag

ermoglicht.

Die Vermarktung negativer Regelenergie aus EE-Anlagen wird derzeit vor allem unter dem
Aspekt des Doppelvermarktungsverbotes als problematisch angesehen, die Vereinbarkeit aber

verbreitet bejaht.
a) Argumente fiir die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG

Fiir die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG gibt es gewichtige Argumente. Die Ankniipfung
an den mehrfachen Verkauf oder die anderweitige Uberlassung konnte auf einander wider-
sprechende Handlungen des Netzbetreibers hinweisen, die nicht gleichzeitig erfiillt werden
kénnen.® In diese Richtung deuten auch die Hinweise auf die mehrfache Entlohnung positi-
ver Umwelteigenschaften und auf etwaige Verbrauchertiuschungen.®”’ Eine derartige Situati-

on tritt bei der Vermarktung negativer Regelenergie nicht ein.

“ BT-Dr. 16/8148 S. 73.
58 Vgl. auch allgemein Salje, EEG, 5. Aufl. 2009, § 56 Rn. 10: ,,Strombilanz-Unterdeckung*.

% BT-Dr. 16/8148 S. 73.
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Aber auch wenn keine einander widersprechenden Handlungen verlangt werden, ist bereits
fraglich, ob die Vermarktung negativer Regelenergie zu einer mehrfachen Vermarktung (Ver-
kauf oder anderweitige Uberlassung) von EE-Strom fiihrt. Hiergegen spricht insbesondere,
dass bei Abruf negativer Regelenergie kein Strom produziert und auf Grundlage fester
Einspeisevergiitung oder durch Direktvermarktung verduBert wird. Soweit umgekehrt Strom
produziert und vermarktet wird, konnte die Zahlung eines Leistungsentgeltes flir die Bereit-
stellung negativer Regelenergie nicht als zusitzliche Vermarktung dieses Stroms angesehen
werden, sondern als Entgelt fiir ein eigenstindiges Produkt (negative Regelenergie). Soweit
schlieBlich  aufgrund vorhandener Speichermdglichkeiten (z.B. Biomasse) der
Einspeisezeitpunkt verlagert wird, konnte der gezahlte Leistungs- und Arbeitspreis fiir die
negative Regelenergie nicht als zusétzliche Vermarktung des (eingespeisten) Stroms angese-
hen werden, sondern wiederum als Entgelt flir ein eigenstindiges Produkt (negative Regel-

energie).

Unter Normzweckgesichtspunkten verstot die Vermarktung negativer Regelenergie auch
nicht gegen die oben genannten Normzweckbestimmungen (1) und (2), da weder auf die
positiven Umwelteigenschaften Bezug genommen wird noch ein Nachteil fiir die Verbraucher
entsteht. Vielmehr ergibt sich, wie bereits ausgefiihrt, eine Entlastung der Verbraucher durch
den Wegfall der Einspeisevergiitung, die Ersparnis zusdtzlicher Regelenergie und den glinsti-
geren Preis der EE-Regelenergie gegeniiber der sonst zu beschaffenden Regelenergie aus

konventionellen Energietragern.
b) Argumente gegen die Vereinbarkeit mit § 56 Abs. 1 EEG

Andererseits ldsst sich ein Widerspruch zum Doppelvermarktungsverbot aber nicht eindeutig
ausschliefen. Der Wortlaut lie3e sich moglicherweise im Sinne eines Verbots der mehrfachen
Vermarktung einer bestimmten Strommenge verstehen. Danach konnte ausreichen, wenn eine
bestimmte Strommenge erzeugt und vergiitet worden ist, dieselbe Strommenge zugleich aber
auch als negative Regelenergie angeboten und insoweit zumindest mit einem Leistungsentgelt
entgolten worden ist. Besonders deutlich wird dies, wenn mangels Abrufes negativer Regel-
energie die gesamte mogliche Strommenge erzeugt und vergiitet worden ist, daneben aber
auch ein Leistungsentgelt fiir die Bereitstellung negativer Regelenergie vereinnahmt wurde.
Bei zeitlicher Verlagerung der Einspeisung (etwa bei Biogasanlagen) kann sogar Leistungs-
und Arbeitsentgelt fiir abgerufene negative Regelenergie erzielt werden und zugleich die

Vergilitung fiir den spéter eingespeisten EE-Strom. Eine solche Auslegung des § 56 Abs. 1
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EEG stiinde in Einklang (nur) mit der oben genannten Normzweckbestimmung (3), da der
Anlagenbetreiber iiber die — auskdmmliche — feste Einspeisevergiitung bzw. den vereinbarten

Direktvermarktungspreis hinaus zusétzliche Einnahmen erzielt.

Gegen die Anwendbarkeit des § 56 Abs. 1 EEG konnte aus systematischer Sicht allerdings
sprechen, dass der Gesetzgeber — anders als bei § 8 Abs. 1, Abs. 3 EEG und § 4 Abs. 2 EEG —
keine ausdriickliche Ausnahme fiir Vereinbarungen iiber eine Einspeisereduzierung nach § 8
Abs. 3 EEG vorgesehen hat. Damit hat er derartige Vereinbarungen mdglicherweise nicht als
Versto3 gegen das Doppelvermarktungsverbot angesehen, was entsprechend auch fiir die
Vermarktung negativer Regelenergie gelten konnte. Das Fehlen einer derartigen Regelung ist
mangels anderer Hinweise aber weniger aussagekriftig als die positiven Regelungen in § 4
Abs. 2 und § 8 EEG, da nicht deutlich wird, ob sich der Gesetzgeber des Problems bewusst

war.

Das Doppelvermarktungsverbot des § 56 Abs. 1 EEG gilt grundsitzlich sowohl bei Inan-
spruchnahme der festen Einspeisevergiitung als auch bei Direktvermarktung gemall § 17
EEG. Allerdings passt das Normzweckverstindnis (3) im Falle der Direktvermarktung nicht
in gleicher Weise. Der Anlagenbetreiber unterliegt hier einem gewissen Risiko, dass er keine
Verglitung in Hohe der — als auskdommlich angesehenen — festen Einspeisevergiitung erzielt.
Diesem wirtschaftlichen Risiko des Anlagenbetreibers konnte es entsprechen, dass er auch die
wirtschaftlichen Chancen der Vermarktung negativer Regelenergie wahrnehmen darf. Fiir
eine solche Auslegung bote das Normzweckverstindnis (3) insoweit einen Ankniipfungs-
punkt, als die Gesetzesbegriindung ausdriicklich auf die auskommliche Hohe der festen
Einspeisevergiitung verweist, die Anwendbarkeit des Doppelvermarktungsverbotes auf Félle
der Direktvermarktung aber nur mit der Gefahr einer Verbrauchertiuschung begriindet. Eine

deutliche Aussage lasst sich insoweit aber nicht treffen.
c) Ergebnis

Im Ergebnis sprechen zwar gute Griinde fiir die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer
Regelenergie mit dem Doppelvermarktungsverbot. Doch lésst sich ein Verstof3 nicht eindeutig
ausschlieffen. Dies gilt insbesondere bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergiitung,

weniger in Féllen der Direktvermarktung.
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4. Verordnungsermdichtigung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG

Gemail} § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG ist die Bundesregierung erméchtigt, die Voraussetzun-
gen fiir die Teilnahme am Regelenergiemarkt im Verordnungswege zu regeln. Hieraus ldsst
sich keine eindeutige Aussage entnehmen, ob eine derartige Rechtsverordnung zwingende
Voraussetzung fiir die Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt ist oder ob eine
solche Rechtsverordnung lediglich zur Préizisierung und ggf. Vereinfachung der Vorausset-
zungen erforderlich ist. Im Ergebnis kann § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG keine eindeutige
Aussage flir oder gegen die Zuldssigkeit der Teilnahme am Regelenergiemarkt entnommen

werden.
I1. Keine verzichtbare konventionelle Erzeugung am Netz
1. s 11 A4bs. 1 EEG

§ 11 Abs. 1 EEG regelt das sog. Einspeisemanagement, wenn die Netzkapazitit im jeweiligen
Netzbereich durch Strom aus EE-Anlagen (bzw. KWK oder Grubengas) iiberlastet wire. Eine
Regelung der Einspeisung nach § 11 Abs. 1 EEG hat gemdl3 § 11 Abs. 2 EEG Vorrang ge-
geniiber Malnahmen im Rahmen der Systemverantwortung nach § 13 Abs. 1, 14 Abs. 1
EnWG.” Aus diesem Grunde darf negative Regelenergie aus EE-Anlagen nicht in Anspruch
genommen werden, um eine Uberlastung der Netzkapazitit zu verhindern (vgl. hierzu auch

die diesbeziigliche Abgrenzung in Abschnitt 6.1.2).

2. Kein Konflikt mit dem Einspeisevorrang, § 8 Abs. | EEG

Da definitionsgeméalB in der hier untersuchten Fallgestaltung keine verzichtbare konventionelle
Erzeugung am Netz ist, beeintrichtigt die Erbringung negativer Regelenergie nicht den

Einspeisevorrang gegeniiber konventioneller Erzeugung. Hierbei wird davon ausgegangen,

" BT-Dr. 16/8148 S. 47; Salje, EEG, 5. Aufl. 2010, § 11 Rn. 35 f,; Ehricke in Frenz / Miiggenborg, EEG, 2010,
§ 11 Rn. 27. Von einem gesetzgeberischen Versehen gehen dagegen aus: Schumacher, ZUR 2009, 522, 527;
Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl. 2010, § 13 Rn. 18b.
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dass dies auch bei einer etwaigen Resteinspeisung aus konventioneller Erzeugung gilt, die aus

Griinden der System- oder Netzsicherheit nicht verzichtbar ist.”!
3. Kein Verstofp gegen die Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG

Aus den oben (I. 2.) bereits dargestellten Griinden ist die Erbringung negativer Regelenergie

nicht als Versto3 gegen die Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG anzusehen.
4. Konflikt mit dem Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschlief3en

Aus den oben (I. 3.) genannten Griinden lésst sich ein Versto3 gegen das Doppelvermark-
tungsverbot bei Erbringung negativer Regelenergie insbesondere bei Inanspruchnahme der

festen Einspeisevergiitung nicht eindeutig ausschlieBen.
B.  Positive Regelenergie

Betrachtet werden im Folgenden vor allem die Fallgestaltungen, in denen der Zeitpunkt der
Stromerzeugung beeinflusst werden kann (insbesondere Biomasseanlagen). Aus wirtschaftli-
chen Griinden vermutlich kaum relevant sind Fallgestaltungen, in denen dargebotsabhidngige
EE-Anlagen gedrosselt betrieben werden, um im Bedarfsfall positive Regelenergie bereitstel-

len zu kdnnen (vgl. Abschnitt 6.2.1).
1. Kein Verstofs gegen Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1, 3i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG

Ein Versto3 der Vermarktung positiver Regelenergie gegen den Einspeisevorrang nach
§ 8 Abs. 1 EEG ist nicht erkennbar, wenn lediglich der Zeitpunkt der Stromeinspeisung verla-
gert wird. Ein Verzicht auf die Einspeisung bestimmter Strommengen ist hiermit nicht ver-

bunden.

Selbst wenn die EE-Anlage gedrosselt betrieben werden sollte, ist ein Versto3 gegen den
Einspeisevorrang nicht anzunehmen. Zwar werden auch in diesem Falle bestimmte
»anbietbare® Strommengen nicht angeboten und nicht erzeugt. Doch ist davon auszugehen,
dass die Regelung zum Einspeisevorrang zwar moglicherweise Einschrinkungen der iiblichen

Stromerzeugung erfasst, nicht aber die generelle Fahrweise von EE-Anlagen in der Weise

"' Vgl. BNetzA, Leitfaden zum EEG-Einspeisemanagement, Konsultationsfassung v. 29.7.2010, Ziffer 1.2.2; in
diesem Sinn auch Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl. 2010, § 13 Rn. 18b; a.A. offen-
bar Altrock / Herrmann, ZNER 2010, 350, 353, 357.
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regeln soll, dass stets die technisch maximal mogliche Erzeugung geleistet werden soll. Auch
die im Falle negativer Regelenergie wesentliche systematische Betrachtung des Verhéltnisses

zu § 8 Abs. 3 EEG gibt keine Hinweise auf die Unvereinbarkeit mit § 8 Abs. 1 EEG.

Im Ergebnis begriindet die Vermarktung positiver Regelenergie keinen Verstofl gegen den

Einspeisevorrang nach § 8 Abs. 1 EEG.
2. Verstofs gegen Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG

Die Vorschrift soll nach ihrer Entstehungsgeschichte vor allem ein Rosinenpicken beim Ver-
kauf des erzeugten Stromes verhindern. Dementsprechend ist der Anlagenbetreiber verpflich-
tet, den gesamten in seiner Anlage erzeugten Strom, fiir den dem Grunde nach ein Vergii-
tungsanspruch nach EEG besteht, einzuspeisen und dem Netzbetreiber zur Verfligung zu
stellen. Vermarktet der Anlagenbetreiber einen Teil des von ihm erzeugten Stromes hingegen
als positive Regelenergie, so wird dieser gerade nicht dem Netzbetreiber zur Verfiigung ge-
stellt, was der Andienungspflicht widerspricht. Es bestehen auch keine Anhaltspunkte, dass
der Anwendungsbereich des § 16 Abs. 4 EEG auf die ,,gewo6hnliche* borsliche oder auller-
borsliche Stromvermarktung beschrinkt wire und die Vermarktung als positive Regelenergie
nicht erfassen wiirde. Dies gilt umso mehr, als sich Kurzfristhandel und Minutenreserve sehr

nahe kommen konnen.

Fraglich erscheint allerdings, ob dieses Ergebnis mit dem Normzweck in Einklang steht, der
auf die Verhinderung wirtschaftlicher Nachteile fiir den Netzbetreiber und die Allgemeinheit
durch eine gesonderte Vermarktung besonders wertvoller Strommengen gerichtet ist. Ein
wirtschaftlicher Nachteil ist jedenfalls dann anzunehmen, wenn der Anlagenbetreiber den
nunmehr als positive Regelenergie vermarkteten Strom andernfalls als EE-Strom zu der im
Verhiltnis geringeren EEG-Vergiitung eingespeist hitte. Lasst sich dies hingegen nicht fest-
stellen, weil der Anlagenbetreiber den Strom sonst zu einem anderen Zeitpunkt erzeugt hétte,
zu dem positive Regelenergie nicht bendtigt wurde, so ist ein Versto3 gegen die Andienungs-
pflicht nach § 16 Abs. 4 EEG nicht mit gleicher Eindeutigkeit gegeben. Allerdings ergeben
sich auch in diesem Falle insoweit Nachteile, als die erhohten Einnahmen durch die Vermark-
tung besonders wertvoller Strommengen nicht den mit der Vermarktung des EE-Stroms belas-
teten Netzbetreibern und der Allgemeinheit zu Gute kommen, sondern dem Anlagenbetreiber,
obwohl die ,,auskdmmliche* Hohe der festen Einspeisevergiitung eine erhohte Vergiitung fiir

den Anlagenbetreiber nicht erfordert. Nach einem solchen Verstindnis sieht das derzeitige
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System der festen Einspeisevergiitung eben keine wirtschaftlichen Anreize fiir eine bedarfsge-

rechte Stromerzeugung aus EE vor.

Dieses Ergebnis erscheint allerdings nicht vollstdndig iiberzeugend, weil andererseits keine
Moglichkeit vorgesehen ist, den Anlagenbetreiber zu einer bedarfsgerechten Einspeisung zu
bewegen und das Ergebnis bei einer Einspeisung zu einem anderen Zeitpunkt fiir Netzbetrei-
ber und Allgemeinheit noch nachteiliger wére als die Vermarktung durch den Anlagenbetrei-

ber als positive Regelenergie.

Im Ergebnis spricht viel fiir die Unvereinbarkeit der Vermarktung positiver Regelenergie mit
der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. In diesem Fall ist sie nur bei Ubergang zur
Direktvermarktung nach § 17 EEG zuléssig.

3. Verstof3 gegen das Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG, nicht auszuschlieflen

Wie bereits oben zur negativen Regelenergie ausgefiihrt, ldsst sich ein Versto3 gegen das
Doppelvermarktungsverbot nur unter bestimmten Annahmen begriinden. Insbesondere muss
der Normzweck wie oben (3) angegeben bestimmt werden. Die Unvereinbarkeit mit dem
Doppelvermarktungsverbot konnte dann angenommen werden, wenn der Anlagenbetreiber
ein Leistungsentgelt fiir die Bereitstellung positiver Regelenergie erhielt, die Regelenergie
aber nicht abgerufen wird und stattdessen spéter die feste Einspeisevergiitung vereinnahmt

werden kann.

Sollte die EE-Anlage hingegen gedrosselt betrieben werden, so scheidet ein Verstol gegen
das Doppelvermarktungsverbot aus. Bei Nichtabruf der positiven Regelenergie wird eine
Vergilitung fiir EE-Strom insoweit nicht erzielt. Bei Abruf der positiven Regelenergie wird

diese lediglich als Regelenergie vergiitet, nicht aber zusétzlich als eingespeister EE-Strom.

Im Ergebnis sprechen zwar gute Griinde fiir die Vereinbarkeit der Vermarktung positiver
Regelenergie mit dem Doppelvermarktungsverbot. Doch lésst sich ein Versto3 nicht eindeutig
ausschliefen, wenn der Anlagenbetreiber den Zeitpunkt der Erzeugung von EE-Strom beein-
flussen kann. Dies gilt insbesondere bei Inanspruchnahme der festen Einspeisevergiitung,

weniger in Féllen der Direktvermarktung.

4. Keine Unvereinbarkeit mit den Abregelungsméglichkeiten nach § 11 Abs. 1 EEG bzw.
SS 13 Abs. 1, Abs. 2, 14 Abs. 1 EnWG

Die Erbringung positiver Regelenergie durch EE-Anlagen wird teilweise deshalb in Frage

gestellt, weil aufgrund der bestehenden Abregelungsmdoglichkeiten eine zuverldssige Bereit-
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stellung positiver Regelenergie nicht moglich sei. Soweit die Priaqualifikationsanforderungen
erfiillt sind (insbesondere bei dargebotsabhdngigen EE-Anlagen problematisch), sollte dies
der Erbringung positiver Regelenergie aber nicht entgegenstehen. Ebenso wie die Bundes-
netzagentur flir konventionelle Erzeugungsanlagen festgestellt hat, muss die Abstimmung
zwischen etwaigen Abregelungsmdglichkeiten einerseits und der Inanspruchnahme positiver
Regelenergie andererseits vielmehr durch geeignete Mallnahmen des Netzbetreibers sicherge-

stellt werden.”

Im Ergebnis wird die Vermarktung positiver Regelenergie nicht dadurch ausgeschlossen, dass

EE-Anlagen unter bestimmten Voraussetzungen geregelt werden konnen.

6.2.4 Zwischenfazit

Disponible EE-Anlagen weisen Potenzial sowohl fiir positive als auch negative Regelenergie
auf, dessen Nutzung nicht mit 6kologischen Nachteilen verbunden ist. Zudem sind sie — ggf.
durch Poolung — grundsitzlich kompatibel zu den Préqualifikationskriterien fiir die Regel-

energiemaérkte.

Dargebotsabhingige EE-Anlagen weisen ein Potenzial fiir negative Regelenergie auf, dessen
Nutzung ebenfalls keine dkologischen Nachteile (sondern ggf. sogar Vorteile) birgt. Sie sind
jedoch insbesondere wegen ihrer unsicheren Verfiligbarkeit inkompatibel zu den Produkten
der heutigen Regelenergiemédrkte. Aufgrund des hohen und weiter zunehmenden Anteils der
dargebotsabhingigen Anlagen an der gesamten EE-Erzeugung sowie angesichts der Tatsache,
dass gerade die Vorhaltung negativer Regelenergie durch konventionelle Anlagen zunehmend
kritisch — und damit teurer — wird, sollte das technische Potenzial auch dieser Anlagen nutzbar

gemacht werden.

Es erscheint zundchst naheliegend, hierzu eine Verianderung der
Praqualifikationsbedingungen in Betracht zu ziehen. Allerdings erscheinen diese Bedingun-
gen bzw. deren einer Teilnahme von dargebotsabhingigen EE-Anlagen entgegenstehende
Aspekte (hier insbesondere die Anforderungen an die Verfiigbarkeit) im Hinblick auf Rolle
der Regelleistung zur Wahrung der Systemsicherheit durchaus als gerechtfertigt. Unter Be-

2 BNetzA v. 17.12.2009, Az. BK6-09-002.
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riicksichtigung des Betrachtungshorizonts der vorliegenden Studie sind Anderungen der

Priqualifikationskriterien somit hier nicht Gegenstand.”

Ungeachtet technischer Aspekte ist aus juristischer Sicht eine Teilnahme von EE-Anlagen an

den bestehenden Regelenergiemérkten nicht sicher zuldssig.

Um die Potenziale der EE-Anlagen fiir die Sicherstellung der Systembilanz kiinftig nutzen zu
koénnen, sind somit weitergehende Uberlegungen erforderlich. Gegenstand der nachfolgenden

Betrachtungen sind folgende Aspekte:

e Soweit EE-Anlagen die technischen Voraussetzungen (gem.
Priaqualifikationsbedingungen und Marktregeln) erfiillen, sollten sie an den Regelenergie-

markten teilnehmen diirfen.

e Da ein grofler Teil der EE-Anlagen die Praqualifikationsbedingungen jedoch nicht erfiillt,
sollte die Flexibilitdt der Anlagen aber auch unabhingig von bestehenden Regelenergie-
produkten genutzt werden konnen. Allgemein bietet es sich an, den Intraday-Zeitbereich
(also die Zeitspanne zwischen Gate Closure des Day-ahead-Markts und Abruf der Minu-
tenreserve) starker fiir die Gewihrleistung der Systembilanz zu nutzen, denn mit zuneh-
mender Ndhe zum Betriebszeitpunkt kann die Einspeise- und Verbrauchssituation (und
hier insbesondere die Hohe der dargebotsabhéngigen Erzeugung) deutlich besser prognos-
tiziert werden, ohne dass an das Ausbalancieren strikte Zeitanforderungen wie bei den

standardisierten Regelenergieprodukten bestehen.

e Es sind notwendige Anpassungen des Rechtsrahmens abzuleiten, um die technisch-
wirtschaftlich und 6kologisch sinnvolle Nutzung von Flexibilititen der EE-Anlagen rechts-
sicher zuzulassen. Dabei ist zu beriicksichtigen, dass bzgl. einer Teilnahme an Markten au-
Berhalb der derzeitigen Regelenergiemérkte — insbesondere bei Verzicht auf die Vergiitung
von Leistungspreisen fiir Reservevorhaltung — moglicherweise ohnehin geringere juristi-

sche Hiirden vorliegen.

3 Langfristig ist eine Diskussion iiber die Anpassung von Produktdefinitionen und Priqualifikationskriterien

der Regelenergiemirkte dagegen erforderlich, wenn bei sehr hohen EE-Anteilen eine Erbringung der Regel-

energie durch EE-Anlagen mehr und mehr zwingend wird.
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6.3  Optionen zur Nutzung von EE-Anlagen fiir die Gewahrleistung der

Systembilanz

6.3.1 Grundidee und Annahmen

Marktpramienmodell
In Abstimmung mit dem Auftraggeber gehen wir im Folgenden davon aus,

e dass zur Marktintegration der EE-Erzeugung ein MPM eingefiihrt wird, das dazu fiihrt,

dass erheblich mehr EE-Anlagen als bisher in die Direktvermarktung wechseln werden;
e dass das MPM allen, also auch dargebotsabhéngigen EE-Anlagen offen stehen wird; und

e dass bei der Parametrierung des MPM grundsitzlich eine hohe Teilnahmequote angestrebt

wird, wobei Mitnahmeeffekte soweit wie moglich ausgeschlossen werden.

Konzentration auf Anlagen in der Direktvermarktung

Eine Grundidee der nachfolgenden Uberlegungen besteht darin, rein arbeitspreisbasierte

Mirkte fir die Bereitstellung von Flexibilitdt durch EE-Anlagen zu erschlie3en, die von den

UNB erginzend zu den Regelenergiemirkten genutzt werden kdnnen. Aufgrund der o. g.
Annahmen kann davon ausgegangen werden, dass das Potenzial bereits dann weitgehend
erschlossen wird, wenn hierbei nur Anlagen in der Direktvermarktung beriicksichtigt wer-

den.” Dies hat zusitzlich folgende Vorteile:

e Die Wechselbereitschaft ins MPM wird erhoht, indem nur dort Zusatzerlose durch Ver-
marktung von Flexibilitit ermoglicht werden. Gleichzeitig wiirde dies keine nennenswerte
Einschrankung aus Systemsicht bedeuten, wenn ohnehin eine moglichst hohe Teilnahme-

quote am MPM bei gleichzeitiger Minimierung von Mitnahmeeffekten erzielt werden soll.

™ Die Offnung des MPM fiir alle EE-Anlagen und die angestrebte hohe Teilnahmequote zielen darauf ab, dass

das MPM zwar juristisch eine optionale Alternative zur FEV darstellen, aber faktisch so attraktiv sein wird,
dass der Grofiteil der EE-Anlagen aus wirtschaftlichen Erwdgungen ins MPM und damit in die Direktver-

marktung wechseln wird.
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e Die Auswahlentscheidung fiir die UNB (Abwiigung zwischen optionalen Beschaffungs-

maérkten fiir Flexibilitdt) wird begrenzt und damit einfacher regulierbar.

e Der administrative Aufwand wird begrenzt, weil eine Umsetzung auf bestehenden Mérk-
ten aufbaut. Hierauf sowie auf weitere Ausgestaltungsfragen gehen wir im folgenden Ab-

schnitt naher ein.

Dartiber hinaus sollte die Teilnahme an bestehenden Regelenergiemérkten grundsitzlich fiir

EE-Anlagen moglich sein, die die technischen Voraussetzungen erfiillen. Dabei erscheint es
aus drei Griinden sowohl notwendig als auch hinreichend, dies ebenfalls nur fiir EE-Anlagen

in der Direktvermarktung sicherzustellen:

e Die technischen Voraussetzungen werden insbesondere von disponiblen EE-Anlagen
erfiillt, fiir die das MPM aufgrund der Erlosvorteile durch bedarfsgerechte Einspeisung oh-

nehin attraktiv sein wird [1].

e Zudem entsteht durch die Beschriankung auf die Direktvermarktung wiederum ein im

Hinblick auf die Marktintegration erwiinschter weiterer Anreiz zum Wechsel ins MPM.

e SchlieBlich wird hierdurch eine Verzerrung der Regelenergiemirkte vermieden, die da-
durch entstiinde, dass EE-Betreiber in der FEV eine vorteilhaftere wirtschaftliche Aus-
gangslage haben: Wihrend fiir im Markt stehende Erzeugungsanlagen (gleich ob konventi-
onell oder EE-basiert) der Leistungspreis das mit der Regelleistungsvorhaltung verbundene
Risiko einer nicht auskdmmlichen Vergiitung am Fahrplanmarkt ausgleichen soll, besteht
fiir EE-Anlagen in der FEV ein solches Risiko gar nicht, so dass insoweit unterschiedliche

Voraussetzungen fiir das Bietverhalten bzgl. der Leistungspreise bestehen.

Da es sich um bestehende Markte handelt, wirft die Teilnahme an den Regelenergiemérkten
keine Fragen des Marktdesigns auf, erfordert jedoch juristische Klarstellungen und wird daher

im diesbeziiglichen Abschnitt 6.3.3 mit aufgegriffen.

Die oben dargestellten Vorteile einer ausschlieBlichen Erbringung von Flexibilitit durch EE-
Anlagen in Direktvermarktung (inkl. MPM) basieren, wie erwdhnt, auf der Annahme einer
hohen Teilnahmequote am MPM. Diese kann iiber die Hohe der gewihrten Bonuszahlungen
stark beeinflusst werden. Dabei gilt es zu beachten, dass einerseits zu hohe Bonuszahlungen
im Vergleich zu einem System mit ausschlieBlicher FEV die Forderkosten fiir EE erhdhen,
andererseits bei zu geringen Bonuszahlungen eine hohe Teilnahmequote am MPM und somit

— ohne die Moglichkeit der Teilnahme am Regelenergiemarkt innerhalb der FEV — die mog-
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lichst vollstindige Nutzung des EE-Potenzials fiir den Regelenergiemarkt verfehlt wird. Einer
ausgewogenen — ggf. geeignet zu flexibilisierenden — Festlegung der Bonuszahlungen kommt
daher eine herausragende Bedeutung zu bei der Frage, inwieweit das Flexibilititspotenzial der

EE-Anlagen innerhalb des MPM wirtschaftlich effizient gehoben werden kann.

Eine abschliefende quantitative Bewertung der Vor- und Nachteile wurde im Rahmen dieses
Gutachtens nicht vorgenommen. Im Folgenden wird, wie bereits oben ausgefiihrt, davon
ausgegangen, dass eine hohe Teilnahmequote am geplanten MPM durch geeignete Paramet-

rierung erreicht werden kann und soll.

6.3.2 Teilnahme an bestehenden Kurzfristmarkten fiir EE-Anlagen in der

Direktvermarktung

Voriiberlegungen

EE-Anlagen in der Direktvermarktung werden bilanz- und regelungstechnisch wie konventio-
nelle Kraftwerke behandelt. Dies gilt auch fiir das MPM, denn dieses dndert zwar gegeniiber
der ,,reinen Direktvermarktung die Erlosposition der Betreiber, nicht aber die Einbindung der
Anlagen in die Marktprozesse. Folglich konnen diese Anlagen entsprechend ihrer technischen

Moglichkeiten an bestehenden Mérkten agieren.

Spezielle Flexibilitaitsmérkte sind hier also nicht erforderlich, sondern EE-Anlagen konnen
durch Wechsel in die Direktvermarktung (inkl. MPM) ihre Flexibilitdt gleichberechtigt mit
konventionellen Anlagen iiber existierende Markte (Intradaymarkt und Regelenergiemarkt)
anbieten. Dies ist auch deshalb zweckmafBig, weil bei steigendem Anteil der direkt vermarkte-
ten EE-Anlagen auch auf der Nachfrageseite fiir Flexibilitdt eine Differenzierung eintritt, so
dass nicht mehr vorrangig die UNB (EE-bedingte) Flexibilitéit bendtigen: Wenn z. B. die EE-
Einspeisung groBer ist als die zuvor erstellten Prognosen, miissen sowohl die UNB (fiir die
durch sie vermarkteten Anlagen in der FEV) als auch die Bilanzkreisverantwortlichen mit

hohem EE-Direktvermarktungs-Anteil ein Stromiiberangebot absetzen.

Regelenergiemarkt

Fiir disponible EE-Anlagen ist, wie oben ausgefiihrt, aus technischer Sicht eine Teilnahme am

Regelenergiemarkt (Minutenreserve und Sekundirregelreserve mit Leistungs- und Arbeits-
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preis, ggf. auch Primirregelreserve mit Leistungspreis) grundsitzlich technisch moglich. Bei
Anlagen in der Direktvermarktung sind zudem auch die organisatorischen Anforderungen
(Bilanzkreiszugehdrigkeit und Fahrplanabwicklung) erfiillbar. Die angestrebten Anderungen
der Ausschreibungsbedingungen [2], beispielsweise hinsichtlich der Mindestgebotsgrofen,
fordern zudem die Teilnahme kleinerer Einheiten. Die angestrebte Verkiirzung der Zeitblocke
fiir die Primér- und Sekundérleistungsvorhaltung reduziert ebenfalls das Risiko und damit die
Kosten einer Teilnahme an diesen Mirkten. Eine Teilnahme dezentraler EE-Anlagen wird

dadurch gefordert.

Intradaymarkt

Der Intradaymarkt ist rein arbeitspreisbasiert, d. h. er bietet weder eine Vergiitung fiir noch
stellt er Anforderungen an die Vorhaltung von Leistung iiber bestimmte Zeitrdume. Er steht
damit disponiblen EE-Anlagen in positiver und negativer Richtung und allen anderen, insbe-

sondere dargebotsabhéngigen, EE-Anlagen wenigstens in negativer Richtung offen.

Aus Systemsicht wiirde die stirkere Verwendung des Intradaymarkts zur Sicherstellung der

Systembilanz zweierlei Nutzen stiften:

e Die Verbreiterung der Angebotsseite durch EE-Anlagen wiirde zu Kostensenkungen
fithren, die sich darin niederschliigen, dass die bendtigte Regelenergie am Intradaymarkt
zeitweise zu einem niedrigeren Arbeitspreis als dem fiir Minutenreserve abgerufen wiir-
de.” Dies gilt auch dann, wenn die ausgeschricbene Menge an Regelleistung zunéchst

konstant bliebe.

7 Die Wirkungen auf die Preisbildung sind im Detail recht komplex und daher schwer vorhersagbar. Zum

einen bestiinde fiir einen Teil, aber nicht fiir alle Anbieter die Option, entweder an der vortdgigen Minutenre-
serveausschreibung oder am Intradaymarkt teilzunehmen, woraus eine Tendenz zur Preiskonvergenz der bei-
den Mirkte entstiinde. Gleichzeitig bestiinden aber weiterhin erhebliche Unterschiede zwischen ihnen, einer-
seits hinsichtlich der Preisbildung (Zahlung von Gebotspreisen beim Minutenreserveabruf vs. Marktréu-
mungspreis am Intradaymarkt, Leistungspreis nur am Reservemarkt) und andererseits hinsichtlich der Teil-
nehmer sowohl auf Angebots- als auch Nachfrageseite. Fiir die 6konomische Effizienz ist jedoch die Kosten-

senkung mafigeblich, die durch die Verbreiterung des Angebots zu erwarten ist.
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e Basierend auf Erfahrungen mit der Liquiditdtsentwicklung am Intradaymarkt wire in
einem zweiten Schritt ggf. ein zusitzlicher Nutzen durch eine Reduktion der vorzuhalten-
den und iiber Leistungspreise vergiiteten Regelleistung zu erzielen. Hierzu wére zu analy-
sieren, inwieweit die Zunahme der Direktvermarktung von EE-Einspeisung die Liquiditét
des Intradaymarkts verbessert und wie die Liquiditét mit dargebotsbedingten Schwankun-

gen des tatsdchlichen Reservebedarfs korreliert.

Nutzen und Liquiditdt des Intradaymarkts hdngen freilich nicht allein von der Angebotsseite
ab, sondern auch von der Nachfrageentwicklung, und diese wiederum von den potenziellen

Einsatzzwecken der hieriiber beschafften Energie.

Im Hinblick hierauf sollten zum einen die Marktregeln des Intradaymarktes fortentwickelt
werden, um seine Eignung flir die Sicherstellung der Systembilanz zu erhohen. Hierzu zdhlen
die Verschiebung der ,,Gate Closure* ndher an den Lieferzeitpunkt sowie die Einflihrung von
Viertelstundenprodukten. Bisher werden nur Stundenprodukte gehandelt, so dass die Granula-

ritdt der Minutenreserve nicht abgebildet werden kann.

Zum anderen ist hierzu aber auch eine juristische Klirung notwendig. Die UNB sollten die

Moglichkeit erhalten, den Intradaymarkt zur Beschaffung von Regelenergie zu nutzen.

6.3.3 Juristische Erwagungen

In der Folge werden die erforderlichen Anderungen des Rechtsrahmens im Zusammenhang
mit der Teilnahme von EE-Anlagen an den Regelenergiemérkten dargestellt (A.). Sicherzu-
stellen ist einerseits, dass Anlagen mit Direktvermarktung an den Regelenergiemérkten teil-
nehmen diirfen (I.), andererseits dass Anlagen mit fester Einspeisevergiitung von der Teil-
nahme ausgeschlossen sind (II.). Hierauf basiert ein Vorschlag fiir entsprechende Gesetzesin-
derungen (III.). AbschlieBend wird kurz auf rechtliche Aspekte der Teilnahme an

Intradaymaérkten eingegangen (B.).
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A. Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen

L. EE-Anlagen mit Direktvermarktung: Zulédssigkeit der Vermarktung von Regelenergie
1. Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1 und 3, § 4 Abs. 2 EEG

Nach den obigen Ausfiihrungen spricht insbesondere die gesetzliche Systematik des § 8 Abs.
3 EEG im Verhiltnis zu § 8 Abs. 1 EEG fiir die Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer
Regelenergie mit der derzeitigen Ausgestaltung des Einspeisevorrangs als zwingendem Recht.
Zwar lasst sich die Gegenauffassung fiir den Fall der Direktvermarktung erwégen, doch
kommt dies in der derzeitigen Gesetzesfassung nicht hinreichend zum Ausdruck. Daher ist
eine Anderung bzw. Klarstellung dahingehend zu empfehlen, dass der Einspeisevorrang die
Vermarktung negativer Regelenergie durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung nicht aus-
schlieft. Hier kann die Sonderregelung des § 8 Abs. 3 EEG, die bislang nur in Ausnahmefal-
len abweichende Vereinbarungen zwischen Netz- und Anlagenbetreiber zuldsst, auf die Er-

bringung von Regelenergie ausgeweitet werden.

Die Vermarktung positiver Regelenergie steht nach den obigen Uberlegungen nicht in Wider-
spruch zum Einspeisevorrang. Insoweit besteht kein eigener Regelungsbedarf. Allerdings
sollte bei der angestrebten Anderung bzw. Klarstellung zum Einspeisevorrang ohnehin nicht
nach negativer oder positiver Regelenergie unterschieden werden, so dass sie auch die Ver-

marktung positiver Regelenergie erfassen wiirde.
2. Andienungspflicht / Direktvermarktung, § 16 Abs. 4, § 17 EEG

Nach den oben dargestellten Uberlegungen widerspricht die Vermarktung negativer Regel-
energie nicht der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. Jedenfalls aber entfillt die An-
dienungspflicht bereits nach derzeitiger Rechtslage unter den Voraussetzungen der Direkt-
vermarktung nach § 17 EEG. Anderungs- oder Klarstellungsbedarf besteht insoweit also

nicht.

Die Vermarktung positiver Regelenergie diirfte in Widerspruch zu § 16 Abs. 4 EEG stehen.
Sie ist aber bereits nach derzeitiger Rechtslage unter den Voraussetzungen der Direktvermark-
tung nach § 17 EEG zulissig. Eine Anderung oder Klarstellung ist auch insoweit nicht erfor-

derlich.
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Sollte fiir Anlagen mit Direktvermarktung eine Marktprdmie eingefiihrt werden, so wire
allerdings darauf zu achten, dass die Ausnahme von der Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4
EEG auch bei Inanspruchnahme der Marktpramie eingreift. Je nach Ausgestaltung der Markt-
pramie — die derzeit noch nicht hinreichend deutlich absehbar ist — konnte daher eine entspre-
chende Regelung zur Reichweite der Andienungspflicht bei Anlagen mit Direktvermarktung

empfehlenswert sein.
3. Doppelvermarktungsverbot, § 56 Abs. 1 EEG

Die Unvereinbarkeit der Vermarktung negativer Regelenergie mit dem Doppelvermarktungs-
verbot ldsst sich auch in Fillen der Direktvermarktung nach derzeitiger Rechtslage nicht
eindeutig ausschlieBen. Fraglich erscheint allerdings, ob eine ausdriickliche Anderung des
§ 56 Abs. 1 EEG erforderlich ist. Ebenso wie bislang nicht in Zweifel gezogen wurde, dass
Vereinbarungen nach § 8 Abs. 3 EEG mit dem Doppelvermarktungsverbot vereinbar sind,
konnte dies gleichermaBen fiir die Vermarktung negativer Regelenergie gelten, wenn diese
nach § 8 Abs. 3 EEG n.F. fiir zuldssig erklart wird. Zur weiteren Absicherung wére ein ent-
sprechender Hinweis in der Begriindung zu § 8 Abs. 3 EEG n.F. denkbar. Andererseits konnte
eine ausdriickliche Anderung auch des § 56 Abs. 1 EEG aber insbesondere im Hinblick auf
das besondere Design der Regelenergiemérkte mit Leistungs- und Arbeitspreis der Rechtssi-

cherheit dienen.

Ahnliches gilt fiir die Vermarktung positiver Regelenergie in Fillen der Direktvermarktung.
Auch insoweit ist die Notwendigkeit einer ausdriicklichen Anderung des § 56 Abs. 1 EEG
zweifelhaft. Ein Hinweis auf die Zuldssigkeit konnte im Zusammenhang mit der vorgeschla-
genen Anderung des § 16 Abs. 4 EEG (s. u.) in die Gesetzesbegriindung aufgenommen wer-
den. Allerdings kann im Falle positiver Regelenergie nicht auf das systematische Argument
zuriickgegriffen werden, dass Vereinbarungen nach § 8 Abs. 3 EEG nach bisherigem Ver-

standnis nicht gegen das Doppelvermarktungsverbot verstie3en.

Im Ergebnis wird aus Griinden der Rechtssicherheit eine Anderung des § 56 Abs. 1 EEG
empfohlen, um die Vereinbarkeit der Vermarktung negativer wie positiver Regelenergie mit

dem Doppelvermarktungsverbot flir Anlagen in der Direktvermarktung sicherzustellen.

4. Einspeisemanagement / Systemverantwortung, § 11 Abs. 1 und 2 EEG, § 13 Abs. 1
und 2 EnWG
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Aufgrund der Vorschriften zum Einspeisemanagement und zur Systemverantwortung unter-
liegt die Bereitstellung von Regelenergie durch EE-Anlagen bestimmten Restriktionen. So
darf Regelenergie aus EE-Anlagen gemdl3 § 11 Abs. 1 und 2 EEG nicht in Anspruch genom-
men werden, um eine Uberlastung der Netzkapazitit zu verhindern. Zudem kénnen Mafnah-
men des Einspeisemanagements nach § 11 Abs. 1 EEG oder der Systemverantwortung nach
§ 13 Abs. 1 und 2 EnWG die Erbringung von Regelenergie faktisch einschrinken. Diese
Vorschriften stehen der Vermarktung von Regelenergie nach den obigen Uberlegungen je-
doch nicht entgegen. Vielmehr sind die dargestellten Restriktionen bei der ndheren Ausgestal-

tung des Rahmens fiir Bereitstellung und Abruf von Regelenergie zu beriicksichtigen.
5. Verordnungsermichtigung, § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG

Der Verordnungserméchtigung lisst sich keine eindeutige Aussage fiir oder gegen die Zulds-
sigkeit der Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung ent-
nehmen. Eine Anderung bzw. Klarstellung erscheint aber entbehrlich. Dass die Teilnahme an
Regelenergiemérkten auch ohne Erlass einer Verordnung nach § 64 Abs. 1 Nr. 6 lit. b) EEG
nicht ausgeschlossen ist, wird bereits im Zusammenhang mit den dargestellten Anderungen

bei Einspeisevorrang und Doppelvermarktungsverbot hinreichend deutlich.

II. EE-Anlagen mit fester Einspeisevergiitung: Unzuldssigkeit der Vermarktung von

Regelenergie

Teilweise wird die Vermarktung negativer und/oder positiver Regelenergie im derzeitigen
Rechtsrahmen ausdriicklich auch fiir Anlagen mit fester Einspeisevergiitung’® bzw. ohne
weitere Differenzierung zwischen Direktvermarktung und fester Einspeisevergiitung’’ als

zuldssig angesehen. Daher sollte die Unzuldssigkeit klar geregelt werden. Insoweit ist ausrei-

76 Stellungnahme Bundesverband Erneuerbare Energien e.V. v. 23.7.2010, S. 1 f. zum Festlegungsverfahren
Regelenergicausschreibung der BNetzA; Stellungnahme Lechwerke AG und RWE Innogy GmbH v.
23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA; unter Hinweis auf Klar-
stellungsbedarf auch Stellungnahme von HAMBURG ENERGIE v. 23.7.2010, S. 4, 5 zum Festlegungsver-

fahren Regelenergieausschreibung der BNetzA.

7 Position des Biogasrat e.V. zur Reform des EEG - ,,EEG 2012 — schlank, marktnah und effizient™, S. 3 f. zum
Europarechtsanpassungsgesetz Erneuerbare Energien (EAG-EE); Stellungnahme von Energy2market GmbH

v. 23.7.2010, S. 1 f. zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA.
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chend, wenn sich die Unzuldssigkeit der Vermarktung negativer bzw. positiver Regelenergie

jeweils aus einer Vorschrift ergibt.

Hinsichtlich der Vermarktung negativer Regelenergie erscheint die Regelung zum
Einspeisevorrang als zentraler Ankniipfungspunkt. Angesichts der teilweise vertretenen ge-
genteiligen Auffassung’® sollte die Unvereinbarkeit mit dem Einspeisevorrang im Rahmen
der Neuregelung deutlich zum Ausdruck kommen. Dies kann durch eine Beschrankung der
oben (A.L.1.) vorgeschlagenen Ausweitung des § 8 Abs. 3 EEG (nur) auf Anlagen mit Direkt-
vermarktung und einen zusétzlichen Hinweis in der Begriindung erfolgen, wonach die Ver-
marktung negativer Regelenergie durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergiitung gegen den

Einspeisevorrang verstoft.

Hinsichtlich der Vermarktung positiver Regelenergie durch EE-Anlagen mit fester
Einspeisevergiitung ist die Regelung des Einspeisevorrangs hingegen nicht der geeignete
Ankniipfungspunkt. Der Einspeisevorrang soll nach seiner Zielrichtung eine Reduzierung von
Einspeisungen aus EE-Anlagen ausschlieSen, nicht aber Vorgaben zur Wahl zwischen fester
Einspeisevergiitung und Regelenergieentgelt treffen. Eine entsprechende Regelung gehort
systematisch vielmehr zur Andienungspflicht nach § 16 Abs. 4 EEG. Dabher ist eine Anderung
des § 16 Abs. 4 EEG dahingehend zu empfehlen, dass die Vermarktung positiver Regelener-

gie durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergiitung ausgeschlossen ist.

Eine weitere Vorschrift zur Unzulédssigkeit der Vermarktung von negativer oder positiver
Regelenergie durch Anlagen mit fester Einspeisevergiitung ist nicht erforderlich, wenn die
Unzuléssigkeit fiir negative Regelenergie bereits im Zusammenhang mit dem
Einspeisevorrang und fiir positive Regelenergie im Zusammenhang mit der Andienungs-
pflicht geregelt wird. Insbesondere muss eine derartige Regelung nicht im Zusammenhang
mit dem Doppelvermarktungsverbot nach § 56 Abs. 1 EEG getroffen werden. Grundsétzlich
erscheint das Doppelvermarktungsverbot auch nicht fiir derartige Fragestellungen zugeschnit-

ten.

78 Ehricke/Breuer, RAE 2010, S. 309, 313 ff.; Stellungnahme Lechwerke AG und RWE Innogy GmbH v.
23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergicausschreibung der BNetzA; Stellungnahme von
Energy2market GmbH v. 23.7.2010, S. 2 zum Festlegungsverfahren Regelenergieausschreibung der BNetzA;
dena-Netzstudie 11, S. 434.
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III.  Textvorschlag
1. § 8 Abs. 3 EEG
Dem § 8 Absatz 3 wird ein neuer Satz 2 angefiigt:

,Die Verpflichtungen nach Absatz 1 stehen der Vermarktung von Regelenergie nicht entge-
gen, soweit Anlagenbetreiberinnen und -betreiber den in ihrer Anlage erzeugten Strom nach

§ 17 direkt vermarkten.*
Begriindungsvorschlag:

»Nach derzeitiger Rechtslage ldsst § 8 Absatz 3 eine Ausnahme vom Einspeisevorrang nach
§§ 8 Absatz 1, 4 Absatz 2 nur ausnahmsweise aufgrund vertraglicher Vereinbarung zwischen
Anlagenbetreiberin oder -betreiber und Netzbetreiber zu. Der neue Satz 2 erweitert diese
Ausnahme dahingehend, dass Anlagen mit Direktvermarktung nach § 17 im Umfang der
Direktvermarktung an den Regelenergiemérkten teilnehmen diirfen. Dies fordert die erforder-
liche Bereitstellung von Regelenergie und erhoht die Attraktivitdt der Direktvermarktung im

Sinne einer stiarkeren Marktintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien.

Die Vermarktung von Regelenergie wird nicht zugelassen, soweit fiir die Stromerzeugung der
Anlage dem Grunde nach ein Vergiitungsanspruch nach § 16 besteht. Die feste
Einspeisevergiitung sichert bereits ein auskdmmliches Entgelt. Zudem wiirden diese Anlagen
insoweit aufgrund ihrer anderen wirtschaftlichen Ausgangslage die Funktion der Regelener-
giemirkte beeintrdchtigen. SchlieBlich wiirde die Attraktivitdt der Direktvermarktung nach
§ 17 im Sinne einer stirkeren Marktintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien konter-
kariert. Eine Steuerung der Einspeisung aus Griinden der besseren Netz- und Systemintegrati-
on kann daher bei Anlagen mit fester Einspeisevergiitung nur durch andere Mechanismen

auBerhalb der Teilnahme an den Regelenergiemirkten verfolgt werden.*
2. § 16 Abs. 4 EEG
Dem § 16 Absatz 4 wird ein neuer Satz 2 angefiigt:

»Ausgeschlossen ist unter den Voraussetzungen des Satzes 1 auch die Vermarktung des in der

Anlage erzeugten Stroms als Regelenergie.*
Begriindungsvorschlag:

»Nach derzeitiger Gesetzesfassung konnte das Bestehen einer Andienungspflicht nach § 16

Absatz 4 zweifelhaft sein, wenn die Vermarktung der Strommengen als positive Regelenergie
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zu einer wirtschaftlichen Entlastung flir Netzbetreiber und Allgemeinheit fiihrt. Der neue Satz
2 stellt daher klar, dass die Andienungspflicht auch die Vermarktung des in der Anlage er-
zeugten Stroms als Regelenergie ausschlieft. Es gelten entsprechende Erwédgungen wie im

Rahmen des § 8 Absatz 3.
3. § 56 Abs. 1 EEG
Dem § 56 Absatz 1 wird folgender Satz 2 angefligt:

»Die Vermarktung als Regelenergie gilt nicht als mehrfacher Verkauf oder anderweitige

Uberlassung von Strom.*
Begriindungsvorschlag:

,Der neue Satz 2 stellt klar, dass die Vermarktung als Regelenergie nicht gegen das Doppel-
vermarktungsverbot des § 56 Absatz 1 verstdfit. Nach den Neuregelungen des § 8 Absatz 3
Satz 2 und des § 16 Absatz 4 Satz 2 ist die Vermarktung als Regelenergie aber nur zuldssig,
soweit die Anlage sich in der Direktvermarktung befindet. Insoweit erhalten Anlagenbetreibe-
rinnen oder -betreiber keine feste Einspeisevergiitung. Eine Beschrinkung der zuldssigen

Entgelte durch Ausschluss der Vermarktung als Regelenergie ist daher nicht gerechtfertigt.*
4. § 17 EEG (Marktpramie)

Da die Ausgestaltung eines etwaigen Marktprdmienmodells noch nicht bekannt ist, konnen
Notwendigkeit und moglicher Inhalt einer gesetzlichen Regelung derzeit nicht beurteilt wer-

den.

B. Rechtliche Aspekte einer Teilnahme an Intradaymarkten

Aus rechtlicher Perspektive stellt sich insbesondere die Frage, ob Ubertragungsnetzbetreiber
die Moglichkeit haben, die zum Ausgleich von Differenzen zwischen Ein- und Ausspeisung
benotigte Energie an Intradaymérkten zu beschaffen. In die Priifung der Zuléssigkeit einzube-
ziehen sind insbesondere die Vorschriften der § 3 Nr. 1 und Nr. 30, § 13 Abs. 1 S. 1 Nr. 2, §§
22 ., § 24 S. 4 EnWG, Anlage 2 Nr. 1 StromNEV, § 2 Nr. 9, §§ 6 ff., § 27 Abs. 1 Nr. 2 und
Nr. 3, Abs. 2 StromNZV sowie die Festlegungen der Bundesnetzagentur zur Primérregelung,
Sekundirregelung und Minutenreserve. Zweifelhaft konnte erscheinen, ob der Intradayhandel
insoweit als ,,Regelenergiechandel” anzusehen ist und ob bejahendenfalls die borsliche Be-

schaffung die Voraussetzung eines ,,Ausschreibungsverfahrens® nach § 22 Abs. 2 EnWG
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erfiillt. Daher lige eine Anderung oder Klarstellung des Rechtsrahmens nahe. Mdglicherweise
konnten auch der Bundesnetzagentur konkretisierende Festlegungskompetenzen {ibertragen

werden. Hier wire eine detaillierte Untersuchung notwendig.
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7 Befreiung von der EEG-Umlagepflicht nach § 37 Abs. 1 S. 2
EEG (AP 7)

7.1 Hintergrund und Ziel

Die Kosten der Forderung der Erneuerbaren Energien durch das EEG sind tiber die EEG-
Umlage letztendlich von den Letztverbrauchern zu tragen. Dabei haben sog. privilegierte
Letztverbraucher gemdf3 § 40 bis 44 EEG einen unterproportionalen Anteil der Kosten - bezo-
gen auf ihren Stromverbrauch - zu tragen und zahlen unabhdngig von den Forderkosten fiir
den privilegierten Verbrauch eine reduzierte EEG-Umlage von 0,05 Cent je kWh. Die iibri-
gen, nicht privilegierten Letztverbraucher miissen proportional zu ithrem Stromverbrauch die

verbleibenden Kosten der Forderung tragen.

Die absolute EEG-Umlage entspricht den von Netzbetreibern an die Betreiber von EEG-
Anlagen zu zahlenden Einspeisevergiitungen abziiglich der vermiedenen Netzentgelte sowie
der Vermarktungserlose am GroBhandelsmarkt fiir den eingespeisten Strom. Bei den Ver-
marktungserlosen sind einerseits die Verkaufserlose am GroBhandelsmarkt und andererseits
die Vermarktungskosten zu beriicksichtigen. Die Verkaufserlose hingen vom GroBhandels-
preis fiir Strom und von der Einspeisestruktur der EEG-Anlagen, der sog. Wertigkeit, ab. Die
Vermarktungskosten setzen sich aus den Kosten fiir den Profilservice (Kosten der Beschaf-
fung von Ausgleichsenergie, Geschéften auf dem intraday-Markt und der Vorhaltung und des
Einsatzes von EEG-Reserve zum Ausgleich von Prognosefehlern der Einspeisung) sowie den
Kosten fiir die Borsenzulassung und Handelsanbindung zusammen. Im Festpreisvergiitungs-
system des EEG wird die Vermarktung von den vier Ubertragungsnetzbetreibern iibernom-
men.”’ Bild 7—1 stellt die einzelnen Komponenten der Ein- und Ausgaben beim aktuellen

Wilzungsmechanismus auf Basis der Prognose der EEG-Umlage fiir das Jahr 2010 dar.™

" Vgl. zu den konkrete Rahmenbedingungen bei der Ausgestaltung der Vermarktung die Ausgleichsmechanis-

mus-Ausfithrungsverordnung (AusgiMechAV).

8 Vgl. Amprion et al. (2009): Prognose der EEG-Umlage 2010 nach AusgIMechV.
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Saldo Handelsanbindung B Profilservice
B Vermarktungserlose ® vermiedene NNE B Vergiutungszahlungen
14 -
12 -

10 -

Mrd. €

4 - 8,235

Ausgaben Einnahmen Netto-Férderkosten

Bild 7—1: Berechnung der Netto-Férderkosten des EEG (absolute EEG-Umlage)

Von diesen Kosten wird ein Teil durch die Zahlungen der privilegierten Verbraucher in Hohe
von 0,05 Cent je kWh privilegierten Letztverbrauch getragen. Bei einem prognostizierten
Letztverbrauch dieser Verbrauchergruppe von 67,89 TWh entspricht dieses einer Zahlung in
Hoéhe von 33,9 Mio. € im Jahre 2010, die von den Netto-Forderkosten in Hohe von
8,235 Mrd. € abgezogen werden. Die nicht privilegierten Letztverbraucher haben im Jahr
2010 somit Kosten des EEG in Hohe von 8,201 Mrd. € zu tragen, was bei einem prognosti-
zierten Letztverbrauch von 400,6 TWh einer spezifischen EEG-Umlage von 2,047 Cent je
kWh entspricht.

Im EEG ist eine Ausnahme von dieser solidarischen Finanzierung durch die nicht-
privilegierten Letztverbraucher vorgesehen. Die Ausnahme von dieser Regelung ergibt sich
durch § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG: ,, Dies gilt nicht fiir Elektrizititsversorgungsunternehmen,
die, bezogen auf die gesamte von ihnen gelieferte Strommenge, mindestens 50 Prozent Strom

im Sinne der §§ 23 bis 33 liefern.

Nach allgemeiner Auslegung dieser Regelung - des sog. ,,Griinstromprivilegs* - bedeutet dies,
dass Elektrizititsversorgungsunternehmen (EVU), die im Jahresdurchschnitt mindestens 50 %
des an Letztverbraucher gelieferten Stroms aus EEG-Anlagen mit Vergilitungsanspruch in der
Direktvermarktung nach § 17 EEG beziehen, keine EEG-Umlage tragen bzw. den Letztver-

brauchern in Rechnung stellen miissen, sondern von dieser befreit sind.
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Die Ausnahmeregelung besteht bereits seit der Einfiihrung des EEG im Jahre 2000. In der
damaligen Begriindung zum Gesetz wird angefiihrt: ,,Die Aufnahme- und Vergiitungspflicht
[...] besteht nicht fiir Elektrizitdtsunternehmen, die zu mehr als der Hilfte Strom aus Erneuer-
baren Energien abgeben, da diese [...] bereits dem Umwelt- und Klimaschutz ausreichend
Geniige tun.®' Weitere Ausfithrungen zur Intention dieser Ausnahmeregelung sind weder in
der Begriindung bei der Gesetzesnovelle im Jahr 2004 noch bei der der Gesetzesnovelle im

Jahr 2008 zu finden.

Als zusétzliche Begriindung konnen zwei weitere Aspekte vermutet werden. Zum einen wird
durch diese Regelung die Direktvermarktung nach § 17 des EEG fiir Anlagenbetreiber wirt-
schaftlich attraktiver. Mit der Mdglichkeit der Direktvermarktung nach § 17 des EEG soll das
»Ziel der Bundesregierung, dass Erneuerbare Energien mittel- bis langfristig ihre Wettbe-

3

werbsfahigkeit im Energiebinnenmarkt erreichen, unterstiitzt werden. ,,Mit der Direktver-
marktung solle den Anlagenbetreibenden der Weg optional in Richtung Markt eréffnet wer-
den.“™ Allerdings wird die Ausnahmeregelung nicht explizit in der Begriindung zum
EEG(2009) als unterstiitzendes Instrument zur Direktvermarktung genannt. Vielmehr wird in
der Begriindung zum EEG(2009)® explizit darauf eingegangen, dass dem Gesetzgeber be-
wusst ist, ,,dass die rigiden Regelungen dieses Paragraphen [§ 17 EEG] eine Eigenvermark-
tung eher unattraktiv machen* und die ,,Nachteile [...] durch einen Bonus fiir die Eigenver-
marktung, der durch eine Verordnung ausgestaltet werden soll, ausgeglichen werden* sol-
len.** Zum anderen kann als mogliche Begriindung vermutet werden, dass durch das ,,Griin-
stromprivileg* die Moglichkeit geschaffen werden sollte, wirtschaftlich attraktive Okostrom-

produkte auf Basis von in Deutschland erzeugtem Strom aus regenerativen Energiequellen zu

ermoglichen.

1 vgl. Begriindung zum EEG 2000.

%2 Siehe hierzu BMWi / BMU (2010): Energickonzept fiir eine umweltschonende, zuverlissige und bezahlbare

Energieversorgung.
¥ Siche Begriindung zum EEG 2009

% Die Vermutung liegt nahe, dass die erhebliche Erhhung der Anreize zur Direktvermarktung durch das Griin-

stromprivileg schlicht iibersehen worden ist.
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Die Regelung wurde geméll der von der Bundesnetzagentur zur Verfiigung gestellten Infor-
mationen seit der Einfiihrung des EEG im Jahre 2000 nur in geringem Umfang genutzt. Im
Jahr 2009 haben elf Elektrizititsversorgungsunternehmen mit einem summarischen Endver-
braucherabsatz von rund 390 GWh diese Regelung in Anspruch genommen. Angaben zum
Umfang der Nutzung dieser Regelung fiir das Jahr 2010 bzw. geplanten Nutzung im Jahr
2011 liegen bisher nicht vor. Auf Basis von Brancheninformationen kann jedoch abgeschitzt
werden, dass sowohl die Anzahl der Elektrizititsversorgungsunternehmen, die die Regelung
genutzt haben, als auch der Letztverbraucherabsatz, der auf Basis dieser Regelung von der
EEG-Umlage befreit wird, sich bereits 2010 deutlich erhdht haben.® Bei der aktuellen
Mittelfristprognose®® der EEG-Umlage 2011 bis 2015 (,,Trend-Szenario*) wurde die Endver-
brauchsmenge, die aufgrund des Griinstromprivilegs von der EEG-Umlage befreit wird, bei
aus unserer Sicht konservativen Annahmen zur Inanspruchnahme auf ca. 12 TWh bzw. rund
11 % der gesamten eingespeisten Energie aus EEG-Anlagen im Jahr 2011 abgeschitzt.”’ Bis
2015 steigt dieser Wert unter ebenfalls konservativen Annahmen auf rund 38 TWh der gesam-

ten eingespeisten Energie aus EEG-Anlagen an.

Bereits diese aus unserer Sicht konservative Einschitzung der Entwicklung zeigt, dass zu-
nehmend die wirtschaftlichen Potenziale zur Generierung von zusitzlichen Erlésen durch
Elektrizititsversorgungsunternehmen, Okostromanbieter sowie EEG-Anlagenbetreiber auf
Basis des Griinstromprivilegs erkannt und genutzt werden. Dabei hat die deutliche Erhohung
der EEG-Umlage von rund 1 Cent je kWh in den Jahren 2007 bis 2009 {iber 2,047 Cent je
kWh im Jahr 2010 auf 3,53 Cent je kWh im Jahr 2011 zu einer erheblichen Verstirkung der

% Diese Annahme wird durch verdffentlichte Werte zur installierten Leistung von EEG-Anlagen in der Direkt-

vermarktung nach § 17 EEG fiir das Jahr 2010 gestiitzt. Es ist davon auszugehen, dass bei der iiberwiegenden
Anzahl der EEG-Anlagen in der Direktvermarktung zugleich das Griinstromprivileg als profitabelste Mog-
lichkeit genutzt wird.

% IE Leipzig (2010): “Mittelfristprognose zur deutschlandweiten Stromerzeugung aus regenerativen Kraftwer-

ken fiir die Kalenderjahre 2011 bis 2015%

7 Erste Angaben fiir die Monate Januar und Februar 2011 zur installierten Leistung von EEG-Anlagen in der

Direktvermarktung nach § 17 EEG weisen auf eine deutliche Erh6hung der Inanspruchnahme hin. Es ist da-
von auszugehen, dass bei der liberwiegenden Anzahl der EEG-Anlagen in der Direktvermarktung zugleich

das Griinstromprivileg als profitabelste Moglichkeit zur Anwendung kommt.
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wirtschaftlichen Anreize einer Inanspruchnahme des Griinstromprivilegs beigetragen und ist

wesentliche Ursache der zunehmenden Bedeutung dieser Regelung.

Mit der zu erwartenden Ausweitung der Inanspruchnahme des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG
werden neben den moglichen zuvor beschriebenen intendierten Zielen und moglichen Vortei-
len zunehmend die weiteren Folgewirkungen offentlich diskutiert. Insbesondere wird die
Gefahr unerwiinschter Mitnahmeeffekt (sog ,windfall profits‘) von EEG-Anlagenbetreibern
und Elektrizititsversorgungsunternehmen, die die Regelung nutzen, gesehen. Zugleich wird
zunehmend die Problematik erkannt, dass die spezifische EEG-Umlage von nicht-
privilegierten Letztverbrauchern, die nicht im Rahmen des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG von

der Umlage befreit werden, durch die Regelung steigt.™®

Vor diesem Hintergrund werden im Folgenden zunéchst wesentliche Wirkungsmechanismen
des ,,Griinstromprivilegs* dargestellt. Dabei werden zwei Bereiche unterschieden: Zum einen
werden die qualitativen Auswirkungen auf Betreiber von EEG-Anlagen, Elektrizititsversor-
gungsunternehmen und Letztverbraucher analysiert. Zum anderen werden die volks- bzw.
energiewirtschaftlichen Verteilungs- und Wohlfahrtseffekte untersucht. Anschlieend werden

quantitative GrofBenordnungen dieser Wirkungsmechanismen bis zum Jahr 2015 ermittelt.

AbschlieBend erfolgen Bewertungen der Regelung sowie Empfehlungen fiir die Weiterent-
wicklung. Bei der Bewertung der Regelung werden auf Basis der Analysen zu den Wir-
kungsmechanismen und quantitativen Auswirkungen zunichst die Vor- und Nachteile vor
dem Hintergrund der moglicherweise mit dem ,Griinstromprivileg® intendierten Ziele abge-
wogen. Desweiteren erfolgt eine Analyse moglicher Folgewirkungen auf konkrete Ausgestal-
tungsregeln zur Vergiitung von Anlagenbetreibern innerhalb des EEG. Hierbei wird insbeson-
dere auf die Problematik wirtschaftlicher Anreize im Rahmen des Repowering von Wind-
energieanlagen Onshore eingegangen. Weiterhin wird die intendierte Absenkung der Vergii-
tungshohe von Windenergieanlagen von der Anfangsvergiitung auf die Grundvergiitung sowie
die Intention der einheitlichen Umlage der Forderkosten der Erneuerbaren Energien auf die
Letztverbraucher diskutiert. Dariiber hinaus werden potenzielle Konflikte hinsichtlich einer
zukiinftigen Ausgestaltung der Verordnungsermichtigung zur Markt- und Netzintegration von

Strom aus Erneuerbaren Energien gemif § 64 Abs. 1 Nr. 6 EEG - insbesondere des Modells

¥ Vagl. u. a. Lukac, S. (2010).
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der gleitenden Marktprdmie - beriicksichtigt. Bei den abschlieBenden Empfehlungen werden
im Einklang mit den Zielen des aktuellen Energiekonzepts der Bundesregierung, insbesondere
einer ,,Weiterentwicklung der so genannten Griinstromvermarktung zur besseren Markt- und
Systemintegration, ohne die EEG-Umlage zu erhdhen®, konkrete Handlungsoptionen aufge-

zeigt.

7.2  Wirkungsmechanismen des § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG

Durch die Befreiung von Elektrizititsversorgungsunternehmen von der EEG-Umlage gemal3
§ 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG wird eine Direktvermarktung von EEG-Erzeugungsanlagen nach
§ 17 EEG insbesondere bei einer steigenden EEG-Umlage zunehmend wirtschaftlich attraktiv.

Durch den § 17 EEG ist Betreibern von EEG-Anlagen die optionale Moglichkeit - unter
Einhaltung von Anzeigepflichten gegeniiber dem Netzbetreiber - gegeben, den erzeugten
Strom jeweils filir den Zeitraum eines Kalendermonats eigenstdndig an Dritte zu vermarkten.
Eine solche Direktvermarktung ist fiir den EEG-Anlagenbetreiber ohne Beriicksichtigung des
Griinstromprivilegs wirtschaftlich attraktiv, wenn die zu erwartenden Strompreise am GroB3-
handelsmarkt unter Bertlicksichtigung der zu erwartenden stiindlichen Einspeisestrukturen und
Strompreisstrukturen bei Direktvermarktung hohere Erlose ermoglichen als die EEG-
Festpreisvergiitung. Dabei sind auf der einen Seite zusétzliche Kosten der Vermarktung, wie
Kosten fiir  Ausgleichsenergie bei  Fahrplanabweichung, die Erstellung von
Einspeisefahrplédnen, Kosten des Borsenzugangs und der Handelsanbindung, und ein zusétzli-
ches Vermarktungsrisiko zu beriicksichtigen. Auf der anderen Seite kann der EEG-
Anlagenbetreiber zusitzliche Erlose fiir vermiedene Netznutzungsentgelte in Abhdngigkeit
von der Netzanschlussebene und den Netzentgelten des vorgelagerten Netzbetreibers erzielen.
Eine Gegeniiberstellung der jeweiligen Erlos- und Kostenkomponenten fiir die beiden Fille -
Verbleib in der Festpreisvergiitung versus Direktvermarktung - ist exemplarisch fiir eine
Biogasanlage und eine Windenergieanlage in Bild 7—2 dargestellt. Die verwendeten Zahlen
sind dabei — soweit sie nicht Gesetzen entnommen sind - typische Werte fiir derartige techni-

sche Anlagen, die die Verfasser vorhergehenden Studien entnommen haben.

Auf der linken Seite sind die spezifischen Erlose einer Biogasanlage mit einer Leistung von
150 kW und Inbetriebnahme 2008 dargestellt, die einen KWK-Bonus (3 Cent je kWh), den
NaWaRo-Bonus (3 Cent je kWh) und den sog. Formaldehyd-Bonus (1 Cent je kWh) erhélt

und die an der Mittelspannungsebene angeschlossen ist. Die Festpreisvergilitung unter Be-
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riicksichtigung der Boni belduft sich somit auf 226,7 € je MWh. Bei einer Direktvermarktung
kann der Anlagenbetreiber 50 € je MWh am GroBBhandelsmarkt bei einem base-Preis von 50 €
je MWh und einem Wertigkeitsfaktor von 100 % erlésen. Hinzu kommen Zahlungen des
Anschlussnetzbetreibers fiir vermiedene Netznutzungsentgelte von etwa 5 € je MWh. Davon
sind Vermarktungskosten - Kosten fiir Ausgleichsenergie und Handelsanbindung - von ca. 5 €
je MWh abzuziehen. In Summe kann der Biogasanlagenbetreiber somit maximal 50 € je

MWh erzielen, so dass kein Anreiz gegeben ist, in die Direktvermarktung zu wechseln.

B Vermarktungskosten
B Vermarktungserlos
B vNNE

B Einspeiseverglitung

250 -+ 90 -
80 -
200 1 70 - Windenergie-
2150 - Biogasanlage = 28 | anlage
100 -
@ 30
W 50 - w 20 -
10 -
0 0 -
_10 4
-50 - -20 -
Festpreisverglitung Direktvermarktung Festpreisverglitung Direktvermarktung

Bild 7—2: Einnahmen und Ausgaben im Festpreisvergiitungssystem und bei Direktver-

marktung - Biogas- und Windenergieanlage

Auf der rechten Seite sind die Erlése und Kosten im Festpreisvergiitungsmodell sowie in der
Direktvermarktung flir eine Windenergieanlage mit dem Inbetriebnahmejahr 2008 mit Netz-
anschluss in der MS-Ebene dargestellt. Bei Verbleib in der Festpreisvergiitung ermoglicht in
diesem Fall Erlose von 80,3 € je MWh fiir den Anlagenbetreiber. Bei einer Direktvermark-
tung kann der Anlagenbetreiber 40 € je MWh am GroBBhandelsmarkt bei einem base-Preis von

50 € je MWh und einem Wertigkeitsfaktor von 80 %" erlosen. Auch in diesem Fall kommen

¥ Der Wertigkeitsfaktor von Windenergie liegt in der Regel unter 100 %, da in Perioden mit einer hohen
Windenergieeinspeisung mit Preis dimpfenden Effekten zu rechnen ist. In der Empirie liegt dieser Wert ak-

tuell etwa zwischen 85 % und 95 %.
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Zahlungen des Anschlussnetzbetreibers fiir vermiedene Netznutzungsentgelte von etwa 5 € je
MWh hinzu. Davon sind Vermarktungskosten - Kosten fiir Ausgleichsenergie und Handels-
anbindung - von ca. 10 € je MWh abzuziehen, die bei Windenergieanlagen aufgrund der
héheren Prognoseunsicherheit iiber den Kosten bei Biogasanlagen liegen.” In Summe kann
der Windenergieanlagenbetreiber somit maximal 35 € je MWh erzielen, so dass ebenfalls kein

Anreiz gegeben ist, in die Direktvermarktung zu wechseln.

Im Unterschied zu den beiden oben dargestellten Féllen ist eine Direktvermarktung (ohne
Inanspruchnahme des Griinstromprivilegs) unter den heutigen Rahmenbedingungen nur bei
einigen wenigen Anlagen bereits eine wirtschaftliche Option fiir die Betreiber. Im Wesentli-
chen gilt dies fiir ausgewéhlte Wasserkraftwerke, Gruben- und Klédrgasanlagen jeweils mit
einer hohen installierten Leistung und ggf. fiir einige Windenergieanlagen, die nur noch die

Grundvergiitung erhalten.

In den Beispielen wurde unterstellt, dass der Anlagenbetreiber die Vermarktung eigenstindig
iibernimmt. In der Praxis wird die iiberwiegende Zahl der EEG-Anlagenbetreiber eine Direkt-
vermarktung am GroBhandelsmarkt nicht eigenstidndig durchfiihren, sondern entweder den
Strom direkt an ein Elektrizititsversorgungsunternehmen verkaufen oder die Vermarktung
durch ein Unternehmen vornehmen lassen, welches entsprechende Dienstleistungen anbietet.
In beiden Féllen entfallen die direkten Kosten der Vermarktung fiir den EEG-
Anlagenbetreiber. Stattdessen bezahlt der EEG-Anlagenbetreiber ein Entgelt fiir die Vermark-
tungsdienstleistung. In diesen Féllen erhilt der EEG-Anlagenbetreiber bei Direktvermarktung
den Vermarktungswert abziiglich der Vermarktungskosten sowie einer Marge fiir die Dienst-
leistung. Bei ausreichendem Wettbewerb unter den Anbietern dieser Dienstleistung ist davon
auszugehen, dass die Marge fiir die Dienstleistung unabhéngig von den potenziellen Mehrer-

16sen des EEG-Anlagenbetreibers durch die Direktvermarktung ist.

Auf Basis der aktuellen Strompreise am GroBhandelsmarkt von etwa 50 € je MWh (Termin-
marktpreisnotierungen baseload Jahr 2011) ist, wie bereits durch die Beispiele dargestellt,

eine Direktvermarktung nur fiir eine duflerst geringe Anzahl von EEG-Anlagen wirtschaftlich

% Bei den Vermarktungskosten fiir die beiden Anlagenkategorien wurden exemplarische Werte gewihlt, die in
der Empirie néher zu analysieren sind. Im Rahmen dieser Untersuchung wird in diesem Bereich mit plausib-

len Abschitzungen gearbeitet.
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attraktiv. Bild 7—3 zeigt exemplarisch die Vergiitungshéhen und Einspeisemengen von EEG-

Anlagen auf Basis der fiir das Jahr 2011 prognostizierten Mengen.”!
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Bild 7—3:  EEG-Energiemengen nach Vergiitungssdtzen - Jahr 2011

Bei einem Strompreis am GroBhandelsmarkt von knapp 50 € kommen fiir eine Direktver-
marktung nur wenige EEG-Anlagen in Frage, da fiir die Anlagenbetreiber beim Verbleib im
Festpreisvergiitungsmodell hohere Erlosmoglichkeiten gegeben sind. Bei einer exakten Quan-
tifizierung sind dabei Wertigkeiten der Einspeisung, Erlose durch vermiedene Netznutzungs-
entgelte sowie Vermarktungskosten zu beriicksichtigen. Das grundsitzliche Ergebnis bleibt
aber auch in diesem Fall erhalten. Ausschlief8lich ein geringer Anteil von Klér-, Deponie- und
Grubengasanlagen kommt fiir eine Direktvermarktung ohne Griinstromprivileg in Frage, die

geringfiigige Mehrerlose gegeniiber der Festpreisvergiitung generieren konnen.

Bei einer Befreiung von der EEG-Umlage geméll § 37 Abs. 1 Satz 2 des EEG erhoht sich das
Direktvermarktungspotenzial erheblich. Elektrizitdtsversorgungsunternehmen koénnen in
diesem Fall als Dienstleister den Betreibern von EEG-Anlagen nicht nur eine Vergiitung in
Hohe des Vermarktungswertes abziiglich Vermarktungskosten und Marge, sondern zusitzlich

maximal 200 % der EEG-Umlage als Aufschlag zahlen. In diesem Fall konnten die Elektrizi-

°'" Siehe Anhang A.



146 BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 coNsenTec/r2b/FGH

titsversorgungsunternehmen unter Beriicksichtigung, dass sie ihren Kunden die EEG-Umlage
nicht in Rechnung stellen miissen, den beschafften Strom zum identischen Endkundenpreis
anbieten, ohne ihre Vertriebsmarge zu verringern. Der beschaffte Strom wiirde zu 50 % aus
EEG-Anlagen stammen und die anderen 50 % wiirden alternativ am GroBhandelsmarkt oder
auf anderen Wegen beschafft werden. Wie fiir die Direktvermarktung ohne Inanspruchnahme
des Griinstromprivilegs kann bei ausreichendem Wettbewerb unter Anbietern dieser Dienst-
leistung davon ausgegangen werden, dass die Marge fiir die Dienstleistung unabhéngig von
den potenziellen Mehrerlosen des EEG-Anlagenbetreibers durch die Direktvermarktung unter
Berticksichtigung der Moglichkeit der Befreiung von der EEG-Umlage ist. Die Elektrizitéts-
versorgungsunternechmen konnten bei gleichbleibender Vertriebsmarge iiber die Dienstleis-
tungsgebiihr die Kosten der Vermarktung der Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen decken
und ggf. eine zusdtzliche Marge fiir die Dienstleistung erzielen. Dariiber hinaus kdnnten die
Unternehmen den Kunden ein Griinstromprodukt anbieten, welches potenziell eine zusitzli-

che Marge im Vertrieb erlaubt.”

Das zusitzliche Inanspruchnahmepotenzial hangt wesentlich von der Hohe der EEG-Umlage
ab. Da die EEG-Umlage wiederum von der tatsdchlichen Inanspruchnahme des § 37 Abs. 1
Satz 2 des EEG abhéngt, ist zur Abschédtzung des Inanspruchnahmepotenzials somit ein itera-
tives Vorgehen erforderlicher. Geht man in einem ersten Schritt von einer Berechnung der
EEG-Umlage ohne Inanspruchnahme der Regelung zum Griinstromprivileg aus, ergibt sich
fiir das Jahr 2011 eine spezifische EEG-Umlage fiir nicht-privilegierte Letztverbraucher auf
Basis der Prognose der Entwicklung der installierten Leistungen im Trendszenario zur Be-
stimmung der EEG-Umlage unter den im Anhang beschriebenen Modifikationen in Héhe von
33,32 € je MWh. Somit konnen Anlagenbetreiber bei Direktvermarktung iiber die Netto-
Vermarktungserlose am GroBhandelsmarkt und den vermiedenen Netznutzungsentgelten

hinausgehende Erlése in Hohe von ca. 66,64 € je MWh, der doppelten EEG-Umlage, erzielen.

2 Hierbei ist kritisch zu hinterfragen, ob ein solches Produkt tatsichlich die Intention der Verbraucher bei
Bezug eines Griinstromprodukts widerspiegelt. Letztendlich fordern diese Verbraucher in Abhéngigkeit der
Beschaffung der verbleibenden 50 % und der Art der EEG-Anlagen, die zur Erfiillung des 50 %-Kriteriums
genutzt werden, ggf. den Ausbau der Erneuerbaren Energien in geringerem Umfang als die iibrigen Verbrau-

cher.
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Bild 7—4 zeigt, dass sich durch die zusétzliche Beriicksichtigung der doppelten EEG-Umlage
als Erlosmoglichkeit der EEG-Anlagenbetreiber ein erhebliches wirtschaftliches Potenzial fiir

die Direktvermarktung mit Griinstromprivileg ergibt.
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Bild 7—4:  EEG-Energiemengen nach Vergiitungssdtzen und Erléspotenzial bei Direkt-

vermarktung mit und ohne Griinstromprivileg - Jahr 2011

Das in Bild 7—4 dargestellte Inanspruchnahmepotenzial von {iber 70 TWh liegt unter Be-
rliicksichtigung von Vermarktungskosten, Wertigkeitsfaktoren der unterschiedlichen EE-
Technologien und den zusitzlichen Erlosen fiir vermiedene Netznutzungsentgelte mit ca.
60 TWh um 10 TWh niedriger. Wiirden alle Betreiber von EEG-Anlagen, die wirtschaftlich
durch eine Direktvermarktung unter Beriicksichtigung des Griinstromprivilegs besser gestellt
werden, in diese wechseln und der 50 %-Anteil exakt eingehalten, so ergédbe sich ein von der
EEG-Umlage befreiter Stromabsatz bei Endverbrauchern von etwa 120 TWh. Dies wiirde
wiederum zu einer weiteren Steigerung der EEG-Umlage um 4,4 € je MWh auf 37,57 € je
MWh fiihren. Einerseits sinken zwar die Netto-Vergiitungen fiir Anlagenbetreiber durch die
Netzbetreiber (d. h. die absolute EEG-Umlage), andererseits sinkt der nicht-privilegierte
Letztverbrauch, auf den die Kosten umgelegt werden, ebenfalls. Da insbesondere die EEG-
Anlagen, deren Einspeisevergiitung nahe am Vermarktungswert liegt, in die Direktvermark-
tung gehen wiirden, wihrend die EEG-Anlagen mit den hochsten Einspeisevergiitungen im

Festpreissystem des EEG verbleiben, iiberwiegt der zweite Effekt.
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Wird bereits die erhohende Wirkung des Griinstromprivilegs auf die spezifische EEG-Umlage
bei der Berechnung der EEG-Umlage beriicksichtigt, ergibt sich ein ,,Spiraleffekt®. Die stei-
gende spezifische EEG-Umlage wiirde wiederum ein zusitzliches Inanspruchnahmepotenzial
generieren, da die EEG-Anlagenbetreiber in der zweiten Iteration nicht mehr nur 66,64 € je
MWh, sondern bereits 75,34 € je MWh zusitzlich erlésen wiirden. Durch weitere Iterations-
schritte ldsst sich das endgiiltige Inanspruchnahmepotenzial bestimmen. Unter der dargestell-
ten Annahme, dass das gesamte Inanspruchnahmepotenzial genutzt wird und der erforderliche
50 %-Anteil von EEG-Anlagen mit Vergilitungsanspruch exakt eingehalten wird, ergibt sich
eine spezifische EEG-Umlage von 37,6 € je MWh und eine Inanspruchnahme der Regelung
fiir eine EEG-Erzeugungsmenge in Hohe von 63 TWh.

Es ist davon auszugehen, dass die zusitzlichen Erldse, die durch die Direktvermarktung in
Verbindung mit dem Griinstromprivileg entstehen, im Wesentlichen von den Betreibern der
EEG-Anlagen abgeschopft werden konnen. Aufgrund des beschrinkten Inanspruchnahme-
potenzials sind die Betreiber von EEG-Anlagen in einer Verhandlungsposition, die ithnen dies
ermoglicht. Bei ausreichendem Wettbewerb konnen somit die Vertriebe (langfristig) aus-
schlieBlich eine Marge fiir die Dienstleistung der Direktvermarktung erwirtschaften. Ebenso
ist nicht davon auszugehen, dass die Letztverbraucher, die entsprechende von der EEG-
Umlage befreite Produkte beziehen, von der Regelung merklich durch sinkende Strombe-

zugskosten profitieren konnen.

In der Praxis wird mit hoher Wahrscheinlichkeit nicht das gesamte Inanspruchnahmepotenzial
genutzt werden. Insbesondere die EEG-Anlagenbetreiber, die ihre Erlose durch die Direkt-
vermarktung in Verbindung mit dem Griinstromprivileg nur marginal erhéhen konnen, wer-
den nicht vollstindig wechseln.” Somit handelt es sich bei den zuvor dargestellten Effekten
um die Abschétzung einer oberen Grenze. Die Prognose der EEG-Umlage fiir das Jahr 2011
geht z. B. davon aus, dass im Durchschnitt nur 33,33 % des Potenzials genutzt werden. Impli-

zit kann auf Basis dieser Annahme aus empirischen Daten abgeleitet werden, dass die Mog-

% Zusitzlich wird im Jahr 2011 ein gewisser Anteil des wirtschaftlichen Potenzials ungenutzt bleiben, da EEG-
Anlagenbetreiber entsprechend informiert werden miissen und vertragliche Beziehungen mit den entspre-
chenden Dienstleistern eingehen miissen. Dieses Informations- und Vertragsproblem wird im Zeitverlauf al-
lerdings erheblich abnehmen. Bereits aktuell hat sich die Situation gegeniiber dem Jahr 2009 und 2010 erheb-

lich verédndert, so dass die Inanspruchnahme des wirtschaftlichen Potenzials erheblich zunimmt.
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lichkeit der Direktvermarktung mit Griinstromprivileg fiir EEG-Anlagenbetreiber erst genutzt
wird, wenn sie je MWh ca. 18 bis 19 € gegeniiber der Festpreisvergiitung mehr erlosen kon-
nen. Selbst in diesem Fall ldsst sich eine zusitzliche Erhhung der spezifischen EEG-Umlage
um rund 2 bis 2,5 € je MWh abschédtzen. Zugleich sind weitere Risiken zu beriicksichtigen,
die eine vollstindige Nutzung des maximalen Inanspruchnahmepotenzials beschrinken. Ei-
nerseits gibt es aufgrund der Unsicherheit hinsichtlich der tatsdchlichen Erzeugung - insbe-
sondere bei dargebotsabhingigen EEG-Anlagen - die Notwendigkeit mehr als den minimal
erforderlichen Anteil der Stromerzeugung aus EEG-Anlagen von 50 % zu {iiberschreiten.
Durch entsprechende Vertragsgestaltung zwischen EVUs und EEG-Anlagenbetreibern kann
dieses Risiko zwar zum groflen Teil abgesichert werden, bleibt aber nach wie vor in geringem
Umfang bestehen. Andererseits gilt vergleichbares durch das Risiko einer Unsicherheit iiber
den tatsdchlichen Verbrauch der versorgten Kunden, die im Rahmen des Griinstromprivilegs
von der EEG-Umlage befreit sind. Wiederum konnen diese Risiken durch eine entsprechende
Ausgestaltung von EVUs und Letztverbrauchern minimiert, aber nicht vollstindig beseitigt

werden.

Die volks- bzw. energiewirtschaftlichen Verteilungseffekte wurden bereits zuvor in wesentli-
chen Bereichen dargestellt. Es ist davon auszugehen, dass es durch diese Regelung zu Umver-
teilungen zwischen den EEG-Anlagenbetreibern und den nicht-privilegierten Letztverbrau-
chern kommt. Unter der Annahme, dass das wirtschaftliche Potenzial vollstindig genutzt
wird, entstehen Mehrerlose fiir die Anlagenbetreiber in Hohe von rund 1,8 Mrd. € im Jahr
2011. Die zusitzlichen Erlose der Anlagenbetreiber miissen durch eine Erhdhung der EEG-
Umlage fiir nicht-privilegierte Letztverbraucher zusétzlich finanziert werden. Davon sind
auch die nicht-privilegierten Letztverbraucher, die in den Genuss der Befreiung von der EEG-
Umlage kommen, nicht ausgenommen, da die Kostensenkung durch Wegfall der EEG-
Umlage durch die Kostenerhohung beim Strombezug der Vertriebe bei den EEG-
Anlagenbetreibern abgeschopft werden. Diese Umverteilung erhoht die Forderkosten der
Erneuerbaren Energien in der Stromversorgung unnétig. Zwar kann ggf. in einigen Bereichen
eine verbesserte Einsatzweise im Hinblick auf eine Markt- und Netzintegration durch eine
Optimierung der Einsatzweise gegeniiber Bedarfssignalen des Marktes sowie eine Teilnahme

an Regelenergiemérkten induziert werden. Es ist jedoch davon auszugehen, dass dies durch
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andere Alternativen, z. B. durch das sog. optionale Marktpramienmodell**

, bei entsprechender
Ausgestaltung mit deutlich geringeren Mitnahmeetfekten und ggf. mit geringfiigigeren Ver-
zerrungen moglich ist. Zudem sind die entsprechenden Effizienzgewinne durch eine verbes-
serte Markt- und Netzintegration im Vergleich zu den zu erwartenden Mitnahmeeffekten
gering. Hierbei handelt es sich um ,windfall profits‘ der EEG-Anlagenbetreiber, die in einer
erheblich geringeren GroBenordnung zu erwarten sind”. Allgemein ist das Griinstromprivileg
nicht konsistent mit der Kostenbasierung des EEG. Das Griinstromprivileg ermdglicht fiir
Betreiber von EEG-Anlagen, die bereits {liber die Festpreisvergiitung entsprechende Forder-
zahlungen erhalten und fiir die dadurch Investitionssicherheit gegeben ist, eine erhebliche
Renditeerhohung, ohne dass ein entsprechender zusitzlicher Nutzen gegeben ist. Somit fiihrt

die Regelung zur Direktvermarktung mit Griinstromprivileg im Wesentlichen zu einem ,,Ro-

sinenpicken und zu unerwiinschten Mitnahmeeffekten in erheblicher GréBenordnung.

7.3  Abschatzung der quantitativen Auswirkungen fiir die Jahre 2012
bis 2015

Das Griinstromprivileg wird bereits im Jahr 2011 voraussichtlich von einem nennenswerten
Teil der EEG-Anlagenbetreiber zur Erhéhung der Erlose genutzt werden. Im Rahmen dieser
Untersuchung ist insbesondere die Frage relevant, welche Effekte das Griinstromprivileg in
der mittleren Frist, d. h. in den Jahren 2012 bis 2015, haben wird, um im Rahmen der EEG-

Novellierung entsprechende Anpassungen vornehmen zu kénnen.”®

% Zur moglichen Ausgestaltung des optionalen Marktprimienmodells vgl. Fraunhofer ISI (2007) sowie zu

einer kritischen Auseinandersetzung mit einzelnen Ausgestaltungsoptionen r2b / consentec (2010).
Vgl hierzu 12b / consentec (2010).

% Am 20.01 2011 wurde eine Anderung des § 37 Absatz 1 Satz 2 des EEG durch das Bundesumweltministeri-
um vorgeschlagen. Diese sah bereits fiir das Jahr 2011 eine unterjdhrige Anpassung des Griinstromprivilegs
vor. Auf eine unterjéhrige Anpassung wurde verzichtet. Allerdings ist ggf. eine Anpassung ab dem Jahr 2012
geplant. Die qualitativen und quantitativen Auswirkungen der geplanten Anpassung wurden zusétzlich be-

riicksichtigt und werden am Ende des Kapitels behandelt.



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 151

Auf Basis der Prognose der Entwicklung der installierten Leistungen im Trendszenario zur
Bestimmung der EEG-Umlage unter den im Anhang beschriebenen Modifikationen wurde

daher im Rahmen dieser Untersuchung eine quantitative Abschidtzung vorgenommen.

Zu diesem Zweck wurde einerseits eine Abschitzung der Entwicklung der EEG-
Energiemengen nach Vergiitungssitzen fiir die Jahre 2012 bis 2015 vorgenommen. Anderer-
seits wurden die moglichen Netto-Vermarktungserlose der jeweiligen Anlagenbetreiber (nach
EE-Technologien) unter Beriicksichtigung von vermiedenen Netznutzungsentgelten bestimmt.
Im Rahmen der Analyse wurden desweiteren Annahmen zu der Entwicklung der Strompreise
am Grofhandelsmarkt fiir die entsprechenden Jahre getroffen. Dabei wurde der Mittelwert der
tédglichen Notierungen vom 01.10.2010 bis 31.12.2010 fiir die Jahresbaseprodukte 2012 bis
2015 verwendet.

Zundchst wurden Berechnungen zur Entwicklung der EEG-Umlage ohne Berlicksichtigung
des Griinstromprivilegs durchgefiihrt. Bereits ohne Beriicksichtigung des Griinstromprivilegs
wére von einem weiteren Anstieg der EEG-Umlage bis zum Jahr 2015 auszugehen. Getrieben
wird die Entwicklung insbesondere durch die erheblichen zusétzlichen Kosten des weiteren
Ausbaus der Fotovoltaik sowie des Zubaus von Bioenergieanlagen, deren Vergiitungssitze
erheblich iiber dem Vermarktungswert liegen. Unterstellt man, dass das gesamte wirtschaftli-
che Potenzial fiir die Direktvermarktung mit Griinstromprivileg erschlossen wird, ergeben
sich weitere zusédtzliche Erhdhungen der EEG-Umlage. Bild 7—S5 zeigt die Entwicklung der
EEG-Umlage mit und ohne Griinstromprivileg fiir die Jahre 2012 bis 2015. Wird das Griin-
stromprivileg in der heutigen Form fortgefiihrt, ist mit einem weiteren Anstieg der spezifi-
schen EEG-Umlage auf 43 € je MWh im Jahre 2012 und sukzessiven Steigerungen auf 65 € je
MWh in 2015 auszugehen. Bei Abschaffung des Griinstromprivilegs ist immer noch mit
einem erheblichen Anstieg der EEG-Umlage in den ndchsten Jahren zu rechnen. Dieser fillt
allerdings deutlich moderater aus, so dass im Jahre 2015 mit 46 € je MWh das Niveau erheb-
lich geringer ist. Dabei nehmen insbesondere die Differenzen zwischen der EEG-Umlage mit
und ohne Griinstromprivileg erheblich zu. Liegt die Differenz im Jahr 2012 bei rund 7 € je
MWh, steigt diese bis 2015 auf rund 19 € je MWh.
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Bild 7—5: Entwicklung der EEG-Umlage mit und ohne Griinstromprivileg - 2012 bis
2015

Diese Entwicklung ist zwei Ursachen geschuldet. Einerseits steigt die Inanspruchnahme
erheblich und in Folge dessen sinkt die Menge des nicht-privilegierten Letztverbrauchs auf
den die Netto-Forderkosten umgelegt werden. Andererseits verbleiben die Anlagen mit hohen
Vergilitungssétzen, die zu hohen spezifischen Netto-Forderkosten fiihren, in der Festpreisver-
giitung. Die absoluten Netto-Forderkosten sinken dadurch unterproportional. Bereits im Jahr
2012 konnen unter Beriicksichtigung des Griinstromprivilegs 100 % der Stromerzeugung aus
Windenergie Onshore, Wasserkraft und Deponie-, Gruben- und Kléirgas sowie 78 % der
Stromerzeugung aus Bioenergien in der Direktvermarktung Mehrerldse erzielen (Tabelle 7-1).
AusschlieBlich Fotovoltaik, Windenergie Offshore, Geothermie und ein Teil der Bioenergie
verbleiben in der Festpreisvergiitung. In Summe sind im Jahr 2012 bis zu 65 TWh bzw. 87 %
der gesamten Einspeisung von EEG-Anlagen in der Direktvermarktung mit Griinstromprivi-
leg. Dadurch reduziert sich der nicht-privilegierte Letztverbrauch von 408,1 TWh auf
259,2 TWh. Bis zum Jahr 2015 verschérft sich die Situation. In Summe wird bis zu 91 %
bzw. 103,8 TWh der Stromerzeugung in Verbindung mit dem Griinstromprivileg direkt ver-
marktet. AusschlieBlich &ltere Fotovoltaikanlagen und Bioenergieanlagen mit sehr hohen
Vergilitungssidtzen verbleiben im Festpreisvergiitungsmodell. Diese Entwicklung fiihrt zu
einer Reduktion des nicht-privilegierten Letztverbrauchs von 392,8 TWh auf 165,4 TWh, auf
den die Netto-Forderkosten umgelegt werden. Da nur Anlagen im Festpreisvergiitungsmodell
verbleiben, deren Vergiitungsséitze weit von den erzielbaren Markterldsen entfernt sind, sin-

ken die Netto-Forderkosten zugleich deutlich weniger. Wenn alle Anlagen im Festpreisvergii-
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tungsmodell verbleiben wiirden, ergdben sich Netto-Forderkosten im Jahr 2015 von
18,1 Mrd. €. Obwohl bei Beibehaltung des Griinstromprivilegs nur 9 % der Stromerzeugung
von EEG-Anlagen iiber das Festpreisvergiitungsmodell vergiitet werden, belaufen sich die

Netto-Forderkosten auf rund 10,9 Mrd. € bzw. rund 60 % der urspriinglichen Netto-

Forderkosten.

2012 2013 2014 2015
Windenergie Onshore 100% 100% 100% 100%
Windenergie Offshore 0% 0% 100% 100%
Fotovoltaik 0% 0% 23% 69%
Geothermie 0% 0% 0% 100%
Wasserkraft 100% 100% 100% 100%
Bioenergie 79% 81% 86% 99%
Gase 100% 100% 100% 100%
Gesamt 87% 86% 89% 94%

Tabelle 7-1:  Entwicklung der Anteile von EEG-Anlagen in der Direktvermarktung mit

Griinstromprivileg nach EE-Technologien - Jahr 2012 bis 2015

Die Betreiber von EEG-Anlagen profitieren vom Griinstromprivileg in erheblichem Ausmafl
und erhalten ,windfall profits‘ in mit den Jahren zunehmender Hohe. In Summe belaufen sich
die ,windfall profits* der Anlagenbetreiber im Jahre 2012 auf etwa 2,7 Mrd. € und steigen auf
tiber 7,6 Mrd. € bis zum Jahr 2015. Bild 7—6 zeigt die durchschnittlichen ,windfall profits

fiir Betreiber von EEG-Anlagen, die durch das Griinstromprivileg ermoglicht werden, nach

Jahr und EE-Technologie.
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Bild 7—6: ,windfall profits * von EEG-Anlagen durch das Griinstromprivileg nach EE-

Technologien - Jahre 2012 bis 2015

Bereits im Jahr 2012 kénnen Betreiber von Windenergieanlagen Onshore und Bioenergiean-
lagen durchschnittliche ,windfall profits‘ in Hohe von etwa 30 bis 40 € je MWh und Betreiber
von Wasserkraft bzw. Deponie-, Klir- und Grubengasanlagen sogar in Hohe von iiber 60 € je
MWh bzw. 80 € je MWh erzielen. Bis zum Jahr 2015 steigt die Hohe der durchschnittlichen
,windfall profits‘ nochmals deutlich an und erreicht bei vielen EE-Technologien eine Hohe

von bis zu 100 € je MWh und mehr.

7.4  Bewertung und Handlungsempfehlungen

Wie die Analysen gezeigt haben, sind durch das sog. Griinstromprivileg in den nichsten
Jahren erhebliche zusétzliche Erhohungen der spezifischen EEG-Umlage fiir nicht privilegier-
te Letztverbraucher zu erwarten. Vermeintliche Vorteile von Letztverbrauchern, die tiber das
Griinstromprivileg von der EEG-Umlage befreit sind, werden sich dabei ebenfalls nicht erge-
ben. Die Betreiber von EEG-Anlagen, bei denen sich eine Direktvermarktung in Verbindung
mit dem Griinstromprivileg wirtschaftlich rechnet, werden {iber zusitzliche Erlose, sog. wind-
fall profits‘ die Vorteile weitgehend abschopfen. Dies fiihrt, wie gezeigt werden konnte, zu
Mehrkosten der Forderung Erneuerbarer Energien bei allen nicht-privilegierten Letztverbrau-

chern im erheblichen AusmapB.

Insbesondere vor dem Hintergrund der Intention des EEG, eine kostenbasierte Forderung von

Erneuerbaren Energien in der Stromversorgung zu verfolgen, ist das Griinstromprivileg daher
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duBerst kritisch zu beurteilen.”” Die Vorteile einer Forderung von Griinstromprodukten sind
daher gering. Potenzielle Vorteile ergeben sich durch eine direkte Kopplung der Stromerzeu-
gung aus EEG-Anlagen und Vertriebsportfolien. Im Vergleich zu anderen Maflnahmen der
Direktvermarktung, wie z. B. der geplanten Einfiihrung eines optionalen Marktprdmienmo-
dells, wird somit nicht nur die Mdglichkeit einer Anbindung an den GroBhandelsmarkt fiir
Strom (und den Regelenergiemérkten), sondern zugleich die Moglichkeit einer Anbindung an
den Vertriebsmarkt geschaffen. Dies kann einerseits dazu genutzt werden, Strukturen fiir
Bilanzkreise mit hohen EE-Anteilen zu schaffen, und andererseits die Akzeptanz fiir eine
politisch avisierte Erhhung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromversorgung zu
erhdhen. Die wesentlichen energiewirtschaftlichen Vorteile konnen allerdings bereits durch
die Moglichkeit einer Anbindung an den GrofBhandelsmarkt fiir Strom (und die Regelener-
giemirkte), z. B. bei entsprechender Ausgestaltung durch das optionale Marktprdmienmodell,

bei deutlich geringeren unerwiinschten Mitnahmeeffekten erreicht werden.

Die Regelung fiihrt nicht dazu, dass Elektrizititsunternehmen, die durch eine Versorgung
threr Kunden mit einem {iberproportionalen Anteil von Strom aus Erneuerbaren Energien
bereits dem Umwelt- und Klimaschutz ausreichend Geniige tun, entlastet werden. Da die
Elektrizititsversorgungsunternehmen ausschlieBlich auf Strom aus EEG-Umlagen mit niedri-
gen Verglitungssidtzen zur Erreichung des erforderlichen 50 %-Anteils zuriickgreifen (kon-
nen), wird vielmehr eine Situation geschaffen, in der ausschlieBlich EE-Technologien mit
hohen Netto-Forderkosten im EEG verbleiben. Die Kosten fiir diese teuren EE-Technologien,
wie z. B. Fotovoltaikanlagen, Windenergieanlagen Offshore, geothermische Anlagen sowie
Biogasanlagen, werden auf einen geringeren Letztverbraucherabsatz umgelegt werden und

erhohen die spezifische EEG-Umlage. So kdnnen Griinstromprodukte geschaffen werden, bei

7 Im Rahmen von Férdersystemen mit Mengenvorgaben, wie z. B. Quotenmodellen, sind Mitnahmeeffekte in
Form von Marktrenten als Anreize erforderlich und koénnen die Effizienz erheblich erhdhen. Im Rahmen des
EEG sind Mitnahmeeffekte hingegen erheblich kritischer zu sehen, da diese im Wesentlichen auf Regulie-

rungsfehler zuriickzufiihren sind und damit keine Anreize fiir eine Erhéhung der Effizienz gegeben werden.



156 BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 coNsenTec/r2b/FGH

denen letztendlich nur ein sehr geringer volkswirtschaftlicher und 6kologischer Nutzen vor-

handen ist.”®

Zwar kann das Ziel einer verbesserten Integration Erneuerbarer Energien in den Markt er-
reicht werden. Potenziell gehen bereits im Jahr 2012 iiber 80 % der EEG-Mengen in die Di-
rektvermarktung und bis 2015 kann ein Wert von iiber 95 % erreicht werden. Die Fahrweise
dieser Anlagen wird sich, soweit sie iiber entsprechende Steuerungsmoglichkeiten bei der
Erzeugung verfligen, verstirkt an den Bedarfssignalen des Marktes - den Strompreisen am
GroBhandelsmarkt - orientieren. Dies wird allerdings, wie bereits ausgefiihrt wurde, zu erheb-
lichen Kosten erreicht. Zugleich wird die geplante Umsetzung der Verordnungserméachtigung
zur verbesserten Markt- und Netzintegration, z. B. durch die Einfiihrung eines Marktpra-
mienmodells, unterlaufen. Bei einer entsprechenden Ausgestaltung des Marktpramienmodells
konnen die positiven Marktintegrationseffekte bei deutlich geringen Mitnahmeeffekten durch

die Betreiber von EEG-Anlagen mindestens genauso gut erzielt werden.

Dartiber hinaus konnen zahlreiche Regelungen des EEGs durch das Griinstromprivileg de
facto nicht die beabsichtigte Wirkung entfalten. Als Beispiele konnen hier zwei Bereiche
angefiihrt werden. Die Forderung von Windenergieanlagen, die in den ersten Jahren mit einer
erhohten Anfangsvergiitung erfolgt und anschliefend auf eine Grundvergiitung zuriickgefiihrt
wird, erzielt nicht ihre beabsichtigte Wirkung. Die Windenergieanlagen werden spétestens bei
Wegfall des Anspruchs auf eine hohere Anfangsvergiitung in die Direktvermarktung wech-
seln. Dieses ist insbesondere in Hinsicht auf die Stimulierung von Repowering von Altanla-
gen im EEG problematisch. Die mogliche zusétzliche Forderung von 0,5 Cent je kWh bei
Repowering wird keine wirtschaftlichen Anreize setzen und fiihrt somit dazu, dass ein
Repowering von alten Windenergieanlagen nicht stattfinden wird. Zum anderen werden im
Rahmen des EEGs zahlreiche Anreize zur Erhohung der Effizienz durch gekoppelte Erzeu-
gung von Strom- und Wirme sowie zu nachhaltigeren Brennstoffen (z. B. zusétzliche Vergii-
tung fiir nachwachsende Rohstoffe) gesetzt. Da ein wesentlicher Teil dieser Anlagen sich

nicht mehr in der Festpreisvergiitung befinden, werden diese Anreize nicht wirksam.

% Allgemein sind Griinstromprodukte in Deutschland vor dem Hintergrund der Férdermechanismen fiir Erneu-
erbare Energien aus 6kologischer Sicht schwierig zu bewerten. Eine zusitzliche Forderung ist nur in den sel-

tensten Féllen gegeben, da die Férderung von Erneuerbaren Energien bereits iiber das EEG erfolgt.
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Die Analysen und Bewertungen haben gezeigt, dass das Griinstromprivileg in seiner heutigen
Form fiir eine Forderung Erneuerbarer Energien innerhalb des EEG nicht geeignet ist. Mog-
lichkeiten einer Anpassung, wie z. B. einer Erhéhung des notwendigen Anteils an Strom aus
EEG-Anlagen, der erforderlich ist, um von der EEG-Umlage befreit zu werden, kénnen die
zahlreichen negativen Folgewirkungen zwar lindern, aber nicht beseitigen. Im Rahmen einer
Forderung iiber eine feste Einspeisevergiitung ggf. ergédnzt um ein Marktpramienmodell, stellt
die Direktvermarktung mit Griinstromprivileg keine sinnvolle Ergénzung in Form einer zu-
satzlichen Option dar. Als abschlieBende Empfehlung kann daher ausschlieflich die Abschaf-
fung des Griinstromprivilegs in seiner heutigen Form und grundsétzlichen Systematik emp-

fohlen werden.

Sollte weiterhin eine Forderung von Griinstromprodukten im Rahmen des EEGs gewollt sein
und gerade entwickelnde Handels-, Vertriebs- und Organisationsstrukturen genutzt werden,
sollte dies nicht ohne Berlicksichtigung und unabhingig von der geplanten Einfiihrung des
optionalen Marktpramienmodells erfolgen. Das optionale Marktpramienmodell kann, wenn es
im Rahmen der EEG-Novelle eingefiihrt wird, ab Anfang des Jahres 2012 bei einer entspre-
chenden Ergédnzung die Funktion einer Weiterentwicklung einer Férderung von Griinstrom-
produkten iibernehmen. In diesem Zusammenhang sollte gepriift werden, ob die Integration
des Griinstromprivilegs — im Sinne einer Verbesserung der Rahmenbedingungen fiir Griin-
stromprodukte — in das optionale Marktprdmienmodell sinnvoll, moglich und zielfiihrend ist.
Eine zu priifende Option kann z. B. in der Gewéhrung eines zusétzlichen Bonus bei Vertrieb
der Stromerzeugung von EEG-Anlagen im Marktpramienmodell als ein 100 %-iges Griin-
stromprodukt angesehen werden.” Die Hohe des Bonus sollte dabei angemessen sein und
beriicksichtigen, dass die energiewirtschaftlichen Vorteile der zusitzlichen Forderung von
Griinstromprodukten bei den aktuellen rechtlichen Rahmenbedingungen der Forderung der
Stromerzeugung Erneuerbarer Energien in der Stromversorgung gering sind. Andernfalls
wiirden sich weiterhin erhebliche zusitzliche Mitnahmeeffekte fiir EEG-Anlagenbetreiber
ergeben mit der Folge zusétzlicher Forderkosten. Der Bonus sollte somit im Wesentlichen

einen zusdtzlichen Anreiz geben, in das Marktprdmienmodell zu wechseln und die Wert-

% In diesem Fall ist das Doppelvermarktungsverbot fiir Stromerzeugung aus EEG-Anlagen im Marktprimien-

modell explizit aufzuheben.
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schopfungskette von der Erzeugung iiber den Handel bis zum Vertrieb schlieBen. Aus Sicht

der Gutachter sollte der Bonus maximal 2 € je MWh betragen.

Am 20.01.2011 wurde eine Anderung des § 37 Absatz 1 Satz 2 des EEG durch das Bundes-
umweltministerium vorgeschlagen.'® Dieser Vorschlag sah bereits fiir das Jahr 2011 eine
unterjahrige Anpassung des Griinstromprivilegs vor. Es war vorgesehen, die Umlagebefreiung
fiir Unternehmen, die das Griinstromprivileg ab Mitte des Jahres 2011 nutzen, auf 2 Cent je
kWh zu begrenzen. Die unterjéhrige Anpassung wurde mittlerweile verworfen und die Ande-
rung soll zum 01.01.2012 in Kraft treten.'”' Die vorgesehene Anpassung des Griinstromprivi-
legs soll gemiB3 dem Kabinettsbeschluss explizit im Rahmen der EEG-Novelle gepriift wer-

den.

Ergénzend zu den urspriinglichen Berechnungen wurden daher im Rahmen der Studie zusitz-
liche Berechnungen im Hinblick auf die Auswirkungen der geplanten Verdanderung des Griin-
stromprivilegs durchgefiihrt. Die Deckelung der Befreiung von der EEG-Umlage auf 2 Cent
je kWh senkt das wirtschaftliche Inanspruchnahmepotenzial. Nur fiir die Stromerzeugung auf
Basis Deponie-, Kldr- und Grubengas ist eine Direktvermarktung mit Griinstromprivileg in
den Jahren 2012 bis 2015 weiterhin vollstdndig wirtschaftlich. Daneben existieren wirtschaft-
liche Inanspruchnahmepotenziale bei der biogenen Stromerzeugung und bei Stromerzeugung
in Windenergieanlagen Onshore mit einem Anteil von jeweils 60 bis 70 % der gesamten
Stromerzeugung. Die Mitnahmeeffekte der Anlagenbetreiber sinken im Rahmen des modifi-
zierten Griinstromprivilegs ebenfalls entsprechend ab. In Summe betragen die zusdtzlichen
Einnahmen der EEG-Anlagenbetreiber im Jahr 2012 rund 230 Mio. € und steigen bis zum
Jahr 2015 auf rund 370 Mio. € an. Der erhebliche Anstieg der EEG-Umlage durch das Griin-
stromprivileg in seiner bisherigen Form wird ebenfalls erheblich abgeschwicht. Die Erh6hung
der spezifischen EEG-Umlage durch das Griinstromprivileg reduziert sich durch die Verdnde-
rung auf etwa 2 € je MWh im Jahr 2012 und erhoht sich bis 2015 nur leicht auf 4 € je MWh
bis 2015.

1% Bundesumweltministerium (2011): Eckpunkte fiir eine kurzfristige Anderung des EEG bei Fotovoltaik und

beim Griinstromprivileg zur Kostenddmpfung; Stand 20.01.2011.

1% Anderungsantrag zum "Entwurf eines Gesetzes zur Umsetzung der Richtlinie 2009/28/EG zur Forderung der

Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen".
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Bild 7—7: Entwicklung der EEG-Umlage mit und ohne Griinstromprivileg - 2012 bis
2015

Obwohl die Auswirkungen des modifizierten Griinstromprivilegs auf die EEG-Umlage und
somit die Strompreise fiir Endverbraucher erheblich geringer sind, ist eine vollstandige Ab-
schaffung bzw. eine wie oben skizzierte Weiterentwicklung im Rahmen des Marktprdmien-
modells zu empfehlen. Einerseits bleiben unerwiinschte Mitnahmeeffekte bei einigen EEG-
Anlagenbetreibern erhalten und zahlreiche Regelungen des EEG werden ebenfalls weiterhin,
wenn auch in abgeschwichter Form, konterkariert. Andererseits fiihrt die Konkurrenz zwi-
schen dem Marktpridmienmodell und dem modifizierten Griinstromprivileg weiterhin zu

einem nicht wiinschenswerten ,,Wettlauf* von Férdermodellen.'*

Aufgrund der dargestellten Herausforderungen bei der Weiterentwicklung des gesamten
EEGs und insbesondere des Griinstromprivilegs sowie der geplanten Einfithrung des optiona-
len Marktpramienmodells kann ausschlieBlich eine Abschaffung des Griinstromprivilegs im

Rahmend der EEG-Novelle empfohlen werden.

12 Dariiber hinaus muss ebenfalls beriicksichtigt werden, dass im Rahmen der hier durchgefiihrten Berechnun-
gen ein moderater Anstieg der Strompreise am GroBhandelsmarkt auf Basis aktueller Terminmarktnotierun-
gen unterstellt wurde. Sollte sich eine erhebliche Preiserhohung am GroBhandelsmarkt, z. B. getrieben durch
unerwartete Preisanstiege fiir Steinkohle und Erdgas an den Weltmarkten, ergeben, wiirde das Griinstrompri-
vileg auch in der modifizierten Form zu weiteren Mitnahmeeffekten fiir EEG-Anlagenbetreiber und Erho-

hungen der EEG-Umlage fiihren.
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8 Zusatzuntersuchung zur zukiinftigen Ausgestaltung der

Vergiitungsregelung fiir Fotovoltaikanlagen (AP 8)

8.1 Hintergrund

In den Jahren 2009 und 2010 erfolgte ein erheblicher und deutlich tiber fritheren Erwartungen
und ZielgroBen liegender Zubau an Fotovoltaikanlagen. Der Zubau in 2010 betrug ca.
7.000 MW, so dass die installierte Leistung Ende 2010 in Deutschland ca. 17.000 MW betrug.
Aufgrund der — im Verhéltnis z. B. zu Windenergie — hohen EEG-Vergiitungssitze fiir Foto-
voltaik (PV) einerseits und der geringen Anzahl von Sonnenstunden in Deutschland und
dadurch bedingten niedrigen Volllaststundenzahl der Anlagen flihrt diese Entwicklung dazu,
dass der Anteil der Fotovoltaik an den gesamten EEG-Forderkosten sehr hoch, der Anteil an

der gesamten in EEG-Anlagen erzeugten Energie jedoch vergleichsweise gering ist.

Die — in Erkenntnis dieser volkswirtschaftlich nachteilig eingeschitzten Entwicklung — aufler-
planmiBigen Kiirzungen der Vergiitung fiir PV-Anlagen im Jahr 2010 haben dabei nicht zu
einer signifikanten Verringerung des Zubaus gefiihrt. Auch fiir das Jahr 2011 wird wiederum -
trotz einer geplanten weiteren Anpassung des EEG - ein Zubau in dhnlicher GréBenordnung

wie 2010 erwartet.

Dabei zeigt sich, dass mit dem den EEG-Fordersidtzen zugrundeliegenden Konzept der
Kostenbasierung gerade in Hochtechnologiebranchen durch zum Teil erhebliche kurzfristige
Kosten- und Preisdegressionen eine Mengensteuerung praktisch nicht erreichbar ist. Eine
Mengensteuerung ist bei dem Ansatz einer Festpreisvergilitung neben Unsicherheiten hinsicht-
lich der tatsdchlich erzielbaren Kosten- und Preisdegressionen zusitzlich durch ein im besten
Fall approximativ abschétzbares wirtschaftliches Potenzial zu den jeweiligen Vergiitungssat-
zen und insbesondere durch erhebliche Unsicherheiten bei der Geschwindigkeit der Erschlie-
Bung dieses Potenzials de facto mit erheblichen Ungenauigkeiten verbunden. Mit der Novel-
lierung des EEG im Jahr 2009 wurde das sogenannte Konzept des ,,atmenden Deckels einge-

fiihrt.'” Gemeint ist damit ein Element zur expliziten Steuerung der Zubaumenge von PV-

' Das Konzept des ,atmenden Deckels“ wurde im Rahmen des Energiekonzepts der Bundesregierung als

Element der Mengensteuerung bei der Férderung von PV-Anlagen bekraftigt.
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Anlagen tiber eine flexible, vom beobachteten Zubau abhidngige Degression der Vergiitung
fiir PV-Anlagen. Bereits im Jahr 2010 erfolgte eine weitere Anpassung der EEG-Vergiitung
fiir PV-Anlagen, da sich der Anpassungsmechanismus als zu langsam und als zu wenig aus-
geprigt erwiesen hat, um als Element der Mengensteuerung wirksam zu sein. Dabei wurde
allerdings das grundsitzliche Design beibehalten, so dass die immanente Problematik der
Ausgestaltung des Fordermechanismus erhalten bleibt. So wird auch aktuell eine weitere
Anpassung des EEG vorgenommen, allerdings wiederum ohne das grundsitzliche Design des

Fordermechanismus an die gewonnenen Erfahrungen anzupassen.

Das BMWi hat Consentec und r2b energy consulting deshalb in einer Zusatzuntersuchung
zum vorliegenden Gutachten damit beauftragt, ein nachhaltiges Konzept zur Ausgestaltung
der flexiblen Degressionsregelung vorzuschlagen, das geeignet ist, politisch vorgegebene
Mengen- und Ausbauziele mit einem stabileren Mechanismus umzusetzen und die Wirksam-

keit des Elements der Mengensteuerung - des atmenden Deckels - zu erhdhen.

Nachfolgend stellen wir einerseits unseren diesbeziiglichen Vorschlag dar und erldutern seine
wesentlichen Charakteristika anhand beispielhafter Simulationsrechnungen. Andererseits
werden auf Basis historischer und aktueller Marktentwicklungen mogliche Zielkorridore
aufgezeigt, die auf der einen Seite mit dem Ziel der Technologieentwicklung der PV zur
(betriebswirtschaftlichen) Marktreife und auf der anderen Seite mit fiir die deutsche Volks-
wirtschaft und fiir die Endverbraucher begrenzten zusétzlichen Belastungen durch den weite-

ren Ausbau der Fotovoltaik in Deutschland im Einklang stehen.

In einer erginzenden Analyse untersuchen wir die mdglichen quantitativen Auswirkungen
einer Einfiihrung des vorgeschlagenen Vergiitungssystems hinsichtlich der Genauigkeit der

Einhaltung der Mengenziele sowie der resultierenden Forderkosten.

8.2 Historische und zukiinftige Entwicklung des Ausbaus

Der Ausbau der Fotovoltaik in Deutschland seit dem Jahr 2000 basiert ausschlieBlich auf der
Forderung mittels des EEG. Wie aus Bild 8—1 ersichtlich wird, ist die installierte Leistung
seit 2000 exorbitant gestiegen. Lag der jahrliche Zubau in den Jahren 2001 bis 2003 bei rund
100 MW pro Jahr, stieg dieser in den Jahren 2004 bis 2006 im Durchschnitt auf etwa
650 MW pro Jahr an. Ab dem Jahr 2007 haben sich die jdhrlichen Zubauten noch einmal

erheblich erhdht und im Jahre 2010 kann von einem Zubau von etwa 7.000 MW ausgegangen
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werden. Entsprechend der Zunahme der installierten Leistung ist die Erzeugung, die iiber das
EEG vergiitet wird, rasant angestiegen. Aufgrund des beschleunigten Ausbaus der installier-
ten Leistung ist die Zunahme der zu vergiitenden Einspeisung in vollem Umfang jeweils erst
verzogert wirksam, da durch die unterjédhrigen Zubauten die neu in Betrieb genommenen

Anlagen ihren vollen Jahresertrag erst im Jahr nach der Inbetriebnahme erzeugen.

18

16 1 Installierte Leistungin GWp

14 - Erzeugungin TWh
12

10

GW, bzw. TWh

o N B O

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010*

* geschatzte Werte

Bild —1:  Entwicklung der installierten Leistung und Stromeinspeisung von netzgekop-

pelten PV-Anlagen in Deutschland - Jahre 2000 bis 2010

So kann fiir die bis Ende des Jahres 2010 in Betrieb genommenen Anlagen eine durchschnitt-
liche jdhrliche Einspeisung von etwa 16 TWh erwartet werden. Aufgrund der garantierten
Vergilitungsdauer des EEG von 20 Jahren ergeben sich somit fiir die bereits installierten Anla-
gen Brutto-Forderkosten in Hohe von etwa 6,7 Mrd. € pro Jahr, die in jedem Jahr bis iiber die
Mitte des nichsten Jahrzehnts hinaus von den Verbrauchern zu zahlen sind.'™ Rechnet man
die entsprechenden Vermarktungserlose und vermiedenen Netznutzungsentgelte den Brutto-

forderkosten entgegen, sinkt dieser Betrag zwar auf knapp 6 Mrd. € pro Jahr, er fiihrt aber

% Die Eigenverbrauchsregelung fiir Anlagen mit Inbetriebnahme 2009 und 2010 kann je nach Inanspruchnah-
me sowohl die Brutto- als auch die Nettoférderkosten geringfiigig senken. Allerdings filihrt dieses nicht zu
einer tatsdchlichen Entlastung der Volkswirtschaft und der Endverbraucher, da einerseits die Einnahmen der
offentlichen Hand sinken und andererseits die Umlagebasis fiir die EEG-Umlage, Netzentgelte und KWK-
Umlage verringert wird. Siehe hierzu auch AP 3/4.
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immer noch zu einer erheblichen Belastung der nicht-privilegierten Endverbraucher iiber die

EEG-Umlage in H5he von etwa 1,5 Cent je kWh.'®

Der unerwartete Zubauboom muss vor diesem Hintergrund als Fehlentwicklung mit erhebli-
chen Kostenbelastungen betrachtet werden. Zwar war die Degression der Vergilitungssitze
insbesondere durch die zusitzliche Absenkung der Verglitungssitze im Rahmen der aul3eror-
dentlichen Anpassung im Jahre 2010 hoher als erwartet, eine Einddmmung der Kosten in
erforderlichem Umfang konnte allerdings aufgrund der hohen Zubauzahlen trotzdem nicht
erreicht werden. Zugleich ist bei dieser Entwicklung problematisch, dass der Zielkorridor fiir
den Zubau in Folge der Entwicklung massiv erhoht wurde, obwohl eine volkswirtschaftliche
Wettbewerbsfahigkeit der Stromerzeugung in PV-Anlagen bei weitem nicht erreicht wurde
und in absehbarer Zukunft erreicht wird. Bild 8—2 macht dies anhand der unterstellten Ent-
wicklung der installierten Leistung in den Leitszenarien des Bundesministeriums fiir Umwelt,

Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) deutlich.

1% Durch die Inflation nehmen die realen Werte im Zeitverlauf bis Mitte des nichsten Jahrzehnts ab, weil das
EEG keine Inflationsanpassung der Vergiitungssétze fiir bestehende Anlagen vorsieht. Auf der anderen Seite
sind die bei der Berechnung der Netto-Forderkosten angesetzten vermiedenen Netznutzungsentgelte eine
,scheinbare® Reduktion, weil davon ausgegangen werden kann, dass durch den Ausbau der Fotovoltaik ins-
besondere die Verteilungsnetze ausgebaut werden miissen. Somit entstehen in der Regel zusitzliche Kosten
und keine Einsparungen, was die Endverbraucher iiber die Netzentgelte am Ende finanzieren miissen. Dane-
ben kann ebenfalls von zusitzlichen Kosten fiir Regelenergie ausgegangen werden sowie einer Verringerung
der Vermarktungserlose durch eine abnehmende Wertigkeit des eingespeisten Stroms aus PV-Anlagen bei

weiterem Ausbau dieser Technologie.
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Bild 8—2: Entwicklung des Zielkorridors des Zubaus bis zum Jahr 2020 gemdyf3 Leitsze-
nario 2007 bis 2010

Die unterstellte installierte Leistung von PV-Anlagen wurde von etwa 10 GW im Leitszenario
2007 bereits in den Leitszenarien 2008 und 2009 mehr als verdoppelt und im Leitszenario
2010 auf rund 50 GW erhoht. Auf die aktuellen Fehlentwicklungen wurde somit nicht nur mit
einer Reduktion der Vergiitungssitze reagiert, sondern zugleich wurden Anpassungen der
Ausbauziele in erheblicher Gréf8enordnung vorgenommen. Im Saldo fiihrt dies in der weiteren
Konsequenz dazu, dass sich die bereits durch den in der Vergangenheit liegenden Zubau
entstandenen zukiinftigen Belastungen bei einem fortschreitenden Zubau mit den neuen Zie-

len trotz einer hoheren Degression der Vergiitungssatze weiter deutlich erh6hen werden.

Dies wird bei einer Abschitzung der zukiinftigen Belastungen der Endverbraucher auf Basis
von aktuellen Einschitzungen bis zum Jahr 2015 deutlich. Unterstellt werden im Folgenden
die geltende Gesetzeslage unter Berilicksichtigung der aktuellen Anpassung sowie das Trend-
szenario der Mittelfristprognose'*®. Dabei wird davon ausgegangen, dass die aktuelle Anpas-
sung nur eine geringfligige Auswirkung auf die Kostenentwicklung hat und gegeniiber dem
Trendszenario der Mittelfristprognose keine Reduktion der Zubauleistung induziert. Die
aktuelle Anpassung sieht einerseits ein teilweises Vorziehen der Degression des Jahres 2012
nach dem ersten Halbjahr 2011 (Dachanlagen) bzw. ab September 2011 (Freiflichenanlagen)

vor, wenn in der Periode zwischen 28. Februar 2011 und 1. Juni 2011 die auf ein Jahr hochge-

1% vgl. hierzu Amprion et al. (2010) und Anhang 1.
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rechnete, bei der Bundesnetzagentur gemeldete neu installierte Leistung den Grenzwert von
mindestens 3.500 MW {iberschreitet. Andererseits wird eine zusétzliche Erhohung der De-
gression um 15 % eingefiihrt, wenn die installierte Leistung 7.500 MW in der vorherigen
Bezugsperiode — 1. Oktober des Vorvorjahres bis 30. September des Vorjahres — iiberschrei-
tet. Bei den heutigen Entwicklungen ist es wahrscheinlich, dass aufgrund eines deutlich ge-
ringeren Zubaus bis zur Mitte des Jahres 2011 die erste Regelung keine Auswirkung hat und
zugleich bei einer deutlichen Erhdhung des Zubaus in der zweiten Jahreshilfte die zweite
Regelung zu einer Verringerung der Vergiitungssitze um 24 % fiihrt. Basierend auf diesen
Annahmen ergibt sich die in Bild 8—3 dargestellte Entwicklung der Stromerzeugung und der

jéhrlichen Netto-Forderkosten fiir PV-Anlagen.

Netto-Forderkosten (Neuanlagen ab 2011) ™ Netto-Foérderkosten (Bestand Ende 2010)
Energieerzeugung (Neuanlagen ab 2011) M Energieerzeugung (Bestand Ende 2010)

10 4 - 40
9 - 35
8,
L 30
7,
w 6 - - 25
B s —zo'é
2 4 15
3
L 10
2
1 75
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2011 2012 2013 2014 2015

Bild §—3 Mogliche Entwicklung Stromerzeugung und Netto-Férderkosten von netzge-
koppelten PV-Anlagen in Deutschland - Jahre 2011 bis 2015

Die Energieerzeugung der Anlagen steigt durch neu in Betrieb genommene Anlagen bis 2015
um weitere rund 19 TWh auf, zusammen mit den Bestandsanlagen Ende 2010, fast 36 TWh
an. Zugleich erhdhen sich allerdings auch die Netto-Forderkosten durch neu in Betrieb ge-
nommene Anlagen weiter. Neben den jdhrlichen Netto-Forderkosten der Bestandsanlagen
2010 von etwa 5,9 Mrd. € sind im Jahr 2015 zusétzliche jahrliche Netto-Forderkosten in Hohe
von rund 3,3 Mrd. € von den Verbrauchern zu tragen. Bei den aktuellen Regelungen des EEG
ist somit eine weitere Erhohung der Netto-Forderkosten bis 2015 um etwa 36 % auf dann iiber
9 Mrd. € als realistische Erwartung anzusetzen. Dies fiihrt zu einer spezifischen EEG-Umlage

von iiber 2,3 Cent je kWh allein aufgrund der Férderung der Fotovoltaik in Deutschland und
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iiber die garantierte Vergiitungsdauer von 20 Jahren zu einer langfristigen Belastung der

Endverbraucher iiber einen entsprechend langen Zeitraum in den Folgejahren.'"’

8.3  Ausbauziel fiir PV-Anlagen bis zum Jahr 2020

Bei der Einfilhrung einer bewussten Mengensteuerung fiir den PV-Ausbau sind die
Zubaumengen an den allgemeinen energiepolitischen Zielen zu orientieren. Diese sind grund-
sdtzlich im Energiekonzept der Bundesregierung aus dem Herbst 2010 beschrieben. Das
Energiekonzept enthdlt dabei zwar keine detaillierten quantitativen Angaben, z. B. zum ange-
strebten Ausbau der PV in Deutschland, stiitzt sich aber auf die in 2010 von einem Konsorti-
um von Forschungsinstituten ermittelten Energieszenarien, die mogliche und aus heutiger
Sicht sinnvoll durchfiihrbare Wege zur Erreichung der energiepolitischen Ziele auch quantita-

tiv beschreiben [17].

Angesichts der hohen Dynamik in der technologischen Entwicklung im Bereich der erneuer-
baren Energien erscheint es dabei aus unserer Sicht nicht sinnvoll, bereits zum heutigen Zeit-
punkt sehr langfristige Ausbauziele fiir einzelne Technologien festzusetzen. Andererseits
erfordert eine Mengensteuerung, gerade wenn sie liber eine flexible Degressionsregelung
erfolgen soll und damit Mehr- bzw. Mindermengen in einzelnen Perioden bewusst akzeptiert,

sinnvollerweise einen Ansatz mit mehrjéhrigen Zielen. Wir haben in Abstimmung mit dem

%7 Bei den Berechnungen wurden vereinfachend die Forderung des Eigenverbrauchs und der Eigenverbrauch
bei Erreichung der Netzparitit nicht beriicksichtigt. Eine grundsétzliche Verdnderung der Ergebnisse ist bei
einer Beriicksichtigung nicht zu erwarten, vielmehr kommt es tendenziell zu einer Verringerung der direkten
Forderkosten bei gleichzeitiger Erhohung der indirekten Forderkosten (Verminderung von Einnahmen der
offentlichen Hand etc.). Siche hierzu AP 3 /4. Ebenfalls wurde keine Fortfithrung des Griinstromprivilegs
unterstellt, was zu einer Erhohung der spezifischen EEG-Umlage fiir PV-Anlagen aufgrund einer Verringe-
rung der Umlagebasis fithren wiirde. Dariiber hinaus wurden zusdtzliche Kosten fiir einen erforderlichen
Ausbau der Verteilungsnetze und die erh6hten Anforderungen an Systemdienstleistungen bei dem unterstell-
ten Ausbau der Fotovoltaik in dieser Groenordnung nicht explizit beriicksichtigt. Somit handelt es sich um
eine konservative Abschitzung der GroBBenordnung der volkswirtschaftlichen Zusatzkosten. Zusitzlich ist zu
beriicksichtigen, dass eine Einhaltung des Zielkorridors von ca. 3.000 bis 3.500 MW neu installierter Leis-
tung pro Jahr ab 2012 unterstellt wurde und somit keine Ausreiler bei der neu installierten Leistung, die sich
bei den aktuellen Vergiitungsregelungen in der Vergangenheit ergeben haben und in der Zukunft ebenfalls

nicht unwahrscheinlich sind, angenommen wurden.
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BMWi bei der Ausgestaltung der zukiinftigen Vergilitungsregelung fiir PV-Anlagen deshalb
den Zeitbereich bis 2020 betrachtet. Insbesondere zeigen auch die Ausfiihrungen zur weiteren
Entwicklung der PV-Forderung und moglichen, je nach Anlagenart sogar sehr wahrscheinli-
chen Erreichung der Netzparitdt in diesem Zeitraum (vgl. Kapitel 4), dass spatestens 2020 im
Bereich PV eine grundlegende Umstellung des Fordersystems bis hin zum kompletten Weg-

fall der Fordernotwendigkeit sinnvoll sein kann.

Fir das Jahr 2020 werden in allen in [17] betrachteten Szenarien installierte PV-
Anlagenleistungen von in Summe 33,3 GW angesetzt. Vergleicht man diesen Zielwert mit der
heute installierten Leistung von ca. 17 GW, wird im Zeitraum 2011 bis einschlieBlich 2020
ein Zubau von insgesamt ca. 16 GW, also jdhrlich durchschnittlich ca. 1.600 MW, angestrebt.
Da fiir 2011 von einem effektiv deutlich héheren Zubau ausgegangen werden kann, halten wir
fiir das nachfolgend vorgeschlagene Vergiitungssystem realistischen Anwendungszeitraum
2012-2020 ein durchschnittliches jahrliches Ausbauziel von 1.000 MW bis 1.500 MW fiir
sinnvoll. Dieser Wert korrespondiert mit dem Vorschlag aus [18], wo ein Zielzubau von
1.500 MW pro Jahr vorgeschlagen wurde. Wir verwenden diesen Wert deshalb nachfolgend

als Grundlage fiir unsere beispielhaften quantitativen Betrachtungen.

Wichtig ist dabei, dass die Zielmarke von 1.500 MW pro Jahr als Durchschnittswert, entspre-
chend einem Zubau von insgesamt 13.500 MW im Betrachtungszeitraum 2012—-2020 betrach-
tet werden muss. Das Prinzip der flexiblen Vergiitungsdegression iiber einen ,,atmenden
Deckel* akzeptiert bewusst, dass in einzelnen betrachteten Perioden Ausbauziele iiber- oder
untererfiillt werden und leitet daraus Konsequenzen in Form einer automatischen Anpassung
fiir die Entwicklung der Vergiitungssétze ab. Bei der Ausgestaltung einer Vergiitungsregelung
mit flexibler Degression halten wir es deshalb zwar fiir dringend geboten, die Abweichungen
in einzelnen Perioden vom angestrebten Mittelwert so stark wie moglich zu begrenzen. Da sie
aber mit dem Prinzip des ,,atmenden Deckels* nicht zu vermeiden sind, ist es wichtig, Ziel-
mengen als Durchschnittswerte zu interpretieren, so dass Uber- oder Untererfiillungen von
Ausbauzielen in den Folgeperioden iiber eine automatische Anpassung der Vergiitungssitze
kompensiert werden kdnnen. Sollen Mengenziele hingegen auch periodenscharf exakt einge-
halten werden, halten wir den Ubergang auf ein alternatives Steuerungssystem fiir unabding-
bar. Ein Kurzabriss, wie eine solche Steuerung effizient ausgestaltet werden konnte, wird in

Abschnitt 8.4 gegeben.
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Die heutige Auslegung des Vergiitungssystems im EEG auf ca. 3.000 bis 3.500 MW bei einer
Degression von 9 % und eine Anpassung des Zielkorridors auf 50.000 MW, wie im Leitsze-

nario 2010'%

, ist aus Ansicht der Gutachter hingegen sowohl vor dem Hintergrund des erheb-
lichen weiteren Anstiegs der Netto-Forderkosten (vgl. Abschnitt 8.2) nicht sinnvoll als auch
vor dem Hintergrund des Ziels der Technologieentwicklung sowie aus industriepolitischer

Perspektive nicht notwendig.

Der Markt fiir Fotovoltaikanlagen ist bereits heute ein internationaler Markt. Trotz der massi-
ven Forderung und des damit einhergehenden hohen Zubaus in Deutschland wurde in den
letzten Jahren seit 2007 nur etwa die Hélfte der zugebauten Anlagenleistung in Deutschland
installiert. Getrieben wurde die Entwicklung sowohl in Deutschland als auch in den anderen
Lindern, wie z. B. Spanien, der Tschechischen Republik, Italien und Japan, bisher im We-
sentlichen durch die Forderbedingungen in den unterschiedlichen Landern. Fiir die Zukunft ist
davon auszugehen, dass Deutschland die Rolle des Leitmarktes sowohl in Europa als auch
weltweit zunehmend verliert und zumindest mittelfristig der Férderung eine geringere Bedeu-
tung fiir den PV-Ausbau im internationalen Kontext zukommt. Die aktuelle Studie ,,Wegwei-

ser Solarwirtschaft“!®”

im Auftrag des BSW - Bundesverbandes Solarwirtschaft e. V. - geht
von einem Anteil des Zubaus in Deutschland am weltweiten Zubau im Jahr 2012 von unter
40 % und von rund 25 % im Jahr 2014 aus. Lingerfristig wird davon ausgegangen, dass sich
diese Tendenz weiter fortsetzt und dieser Wert im Jahr 2020 bis auf rund 6 % abgesunken ist.
Zugleich betrug der Marktanteil der deutschen Modulhersteller im deutschen Markt geméaf
dieser Studie im Jahr 2010 nur 20 %. Weltweit setzen die deutschen Modulhersteller in etwa
Module mit identischer Leistung ab. Die Studie geht davon aus, dass die Absatzmenge deut-
scher Modulhersteller auf den internationalen Mérkten in den néichsten Jahren erheblich
steigt. Dieser Anstieg kann genutzt werden, um eine Verringerung der Zubauleistung in
Deutschland zu kompensierten und kann zugleich fiir ein mogliches weiteres Wachstum der

Produktionskapazititen fiir Solarmodule in Deutschland genutzt werden. Beide Entwicklun-

gen zeigen, dass aus industriepolitischer Perspektive eine Forderung deutscher Modulherstel-

1% ygl. BMU (2010): Leitstudie 2010 - Langfristszenarien und Strategien fiir den Ausbau der erneuerbaren

Energien in Deutschland bei Beriicksichtigung der Entwicklung in Europa und global.

19 Roland Berger / Prognos (2010): PV-Roadmap 2020 - Wettbewerbsfihig - auf dem Weg zu einer bedeuten-

den Saule der Energieversorgung.
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ler weder moglich noch sinnvoll ist. Die deutschen Modulhersteller befinden sich bereits
heute auf dem deutschen Heimatmarkt in einer Wettbewerbssituation zu ausldndischen Her-
stellern und miissen sowohl auf dem Heimatmarkt als auch im internationalen Markt ihre

Wettbewerbsfihigkeit beweisen.

Hierbei ergeben sich sowohl kurz- als auch mittelfristig aufgrund signifikanter Wachstums-
dynamiken in verschiedenen internationalen Mérkten erhebliche wirtschaftliche Moglichkei-
ten. Dabei wird die Bedeutung der Mérkte in den unterschiedlichen Léndern bereits in den
nichsten Jahren weniger von Forderbedingungen bestimmt werden, sondern sich vielmehr
aufgrund der Standortvoraussetzungen ergeben. Wie in AP 3/4 ausgefiihrt, kann davon ausge-
gangen werden, dass in Deutschland bereits etwa in 2013 die sog. Netzparitit erreicht wird.
Zu diesem Zeitpunkt ist ein Zubau von Anlagen, wenn ein hoher Eigenverbrauchsanteil er-
reicht werden kann und gute Standortbedingungen vorliegen, betriebswirtschaftlich renta-
bel.''” Das betriebswirtschaftlich erschlieBbare Potenzial wird sich in den Folgejahren bei
weiteren Kostendegressionen fiir PV-Anlagen und ggf. weiter steigenden Strompreisen fiir
Endkunden ausweiten. D. h., selbst bei einer sofortigen Einstellung der PV-Forderung in
Deutschland kann davon ausgegangen werden, dass sich mittelfristig ein marktgetriebener
Ausbau an geeigneten Standorten (mit einem hohen Eigenverbrauch) einstellt. In anderen
Landern mit giinstigeren Standortbedingungen hinsichtlich der globalen Solarstrahlung kann
tiber die geringeren spezifischen Stromgestehungskosten durch eine hoéhere erzielbare Voll-
laststundenzahl bereits frither ein marktgetriebener Zubau erwartet werden. Bei entsprechend
guten Bedingungen hinsichtlich der globalen Solarstrahlung kann dieser nicht nur bei hohen
Eigenverbrauchsanteilen betriebswirtschaftlich rentabel sein, sondern es kann sich z. B. in
Siideuropa und Nordafrika bereits etwa Mitte dieses Jahrzehnts eine Konkurrenzfahigkeit von
Fotovoltaikanlagen in einigen Bereichen ergeben. Vor dem Hintergrund des Ziels der Techno-
logieentwicklung ist somit zu erwarten, dass sich die Fotovoltaik auch ohne eine weitere
massive Forderung und entsprechend hohen Zubauzahlen in Deutschland und weltweit bereits
kurz- und mittelfristig (in Deutschland mittel- und langfristig) als Technologie marktgetrieben

etablieren wird.

"% Wie in AP 3 /4 ausgefiihrt, bedeutet die betriebswirtschaftliche Rentabilitit keine volkswirtschaftliche
Konkurrenzféhigkeit zu anderen Erzeugungstechnologien, da weiterhin indirekte Kostenvorteile durch Aus-

nahme von Steuern und Abgaben sowie Netznutzungsentgelten gegeben sind.
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Der Zielkorridor eines Zubaus von 1.500 MW p.a. in den néichsten Jahren kann somit als ein
sukzessiver Ubergang zu einer marktgetriebenen Zubauentwicklung angesehen werden, der
einen unerwiinschten kurzfristigen Zubaustopp in Deutschland verhindert und eine Uberlei-
tung zu einem Zubau in Deutschland in Anwendungsfillen, in denen bei hohen Eigenver-
brauchsanteilen und guten Standortbedingungen die Stromerzeugung zumindest betriebswirt-
schaftlich rentabel ist, ermoglicht. Sowohl das Ziel der Technologieentwicklung als auch der
Erhalt der deutschen Solarindustrie als wesentliches industriepolitisches Argument, werden
dadurch nicht gefihrdet, da beide Aspekte zukiinftig im Wesentlichen von anderen Entwick-

lungen getrieben werden.

Eine Anpassung des Fordersystems sollte somit in den nédchsten Jahren wesentlich auf zwei
Punkte ausgelegt sein: Einerseits sollte eine weitere Erhohung der Belastungen fiir die
Volkswirtschaft und die Endverbraucher begrenzt werden. Andererseits sollte eine moglichst
kurzfristige Anpassung an die tatsdchlichen Marktbedingungen und ggf. eine automatische
Einstellung der direkten Forderung erfolgen, wenn ein marktgetriebener Zubau ohne direkte

Forderung erfolgt.

8.4 First Best'-Losung

Aus 0konomischer Perspektive kann eine sog. ,first best‘-Losung auf Basis eines Instruments
der Mengensteuerung gefunden werden, die einerseits eine exakte Einhaltung des Mengen-
ziels hinsichtlich der direkt geférderten PV-Anlagenleistung und andererseits bei ausreichen-
dem Wettbewerb innerhalb der Solarwirtschaft zu einer effizienten Kostendegression zur
Einhaltung der Mengenziele fiihrt. In der Umsetzung wére dies durch die Einfiihrung einer
jahrlichen oder halbjdhrlichen Auktion moglich. In dieser Auktion werden Rechte auf Vergii-
tung nach dem EEG versteigert. Die Menge der zu versteigernden Vergiitungsrechte ergibt
sich aus dem jdhrlichen bzw. halbjdhrlichen Mengenziel fiir den Zubau. Als Auktionsteilneh-
mer kommen dabei z .B. die Modulhersteller in Frage. Diese konnen in der Auktion bieten
und erhalten bei Zuschlag ein Zertifikat iiber das Vergiitungsrecht gemifl dem im EEG festge-
schriebenen Vergiitungssatz und der Vergiitungsdauer. Dieses konnen sie iiber die Wertschop-
fungskette PV-Anlagenhersteller und Anlageninstallateure bis zum Endkunden zusammen mit
den zugehorigen PV-Modulen weiterverkaufen. Bei entsprechendem Wettbewerb zwischen
den Modulherstellern wiirde sich ein Auktionspreis ergeben, der sich aus der Differenz zwi-

schen Barwert der Vergiitungszahlungen und tatsdchlichen Kosten der PV-Anlagen ergibt.
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Die Solarwirtschaft wiirde in diesem Fall folglich ihre tatsdchlichen Kostenerwartungen (ggf.
zuziiglich einer Risikoprdmie) offenbaren, und sowohl unerwiinschte Mitnahmeeffekte als
auch eine Abweichung vom Mengenziel wiirden aufgrund einer Unterschitzung der Kosten-
degression bei der Festlegung der Vergiitungssitze im EEG verhindert. Die Auktionserldse,
die sich letztendlich somit aus moglicherweise liberhohten Vergilitungssitzen ergeben, konnen
als Einnahmen zur Reduktion der EEG-Umlage und somit der Belastungen der Endverbrau-
cher verwendet werden. Bei Erreichung eines marktgetriebenen Zubaus in der avisierten Hohe
sollten sich bei einer solchen Auktion Gebotspreise einstellen, die approximativ den Wert der
Vergiitungsrechte widerspiegeln. In diesem Fall kann die direkte Forderung eingestellt wer-

den und der Zubau wird iiber Marktpreise erfolgen.

Bei einer konkreten Ausgestaltung sind zahlreiche weitere Aspekte zu beriicksichtigen. Neben
den moglichen Ausgestaltungen des Auktionsdesigns (zugelassene Teilnehmer, Periodizitét,
Dauer der Giiltigkeit der Zertifikate, Wiederverkaufsmoglichkeit,...) sind dies insbesondere
die Art der Verwendung der Auktionserlose zur Entlastung der EEG-Umlage sowie ggf. eine
Durchfiihrung von Teilauktionen fiir unterschiedliche Anlagengréf3enklassen sowie Dachan-

lagen vs. Freiflichenanlagen.

Eine Alternative zu dieser ,first best*-Losung wird aus zwei Griinden im Folgenden vorge-
stellt. Einerseits enthélt die ,first best‘-Losung ein Element, die Auktion, welches im aktuel-
len ordnungspolitischen Rahmen bei der Forderung der Erneuerbaren Energien in dieser Form
nicht vorgesehen ist und mit dem auch im internationalen Kontext keine belastbaren Erfah-
rungen vorliegen. Andererseits kann das im Folgenden vorgeschlagene Vergiitungskonzept,
auch wenn es bei der ,ex ante‘ erforderlichen Parametrisierung zusétzliche Abschédtzungen
erforderlich macht, bei entsprechender Ausgestaltung wesentliche Schwichen des heutigen
Vergiitungsmodells beseitigen und eine hohere Effizienz erreichen, ohne den grundséitzlichen

Ansatz des heutigen Vergiitungssystems zu verdndern.

8.5  Vorschlag zum zukiinftigen Vergiitungskonzept

Nachfolgend schildern wir die Eigenschaften und die Ausgestaltung des von uns vorgeschla-
genen Vergiitungskonzeptes. Wir weisen explizit darauf hin, dass bei dem Vorschlag zu
einem zukiinftigen Vergiitungskonzept sowohl der Wirkungsmechanismus an sich als auch

die Parametrierung von entscheidender Bedeutung sind. Das Vergilitungskonzept selber entfal-
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tet eine wiinschenswerte Lenkungswirkung. Die kurzfristige Umsetzung der wiinschenswerten

Lenkungswirkung muss durch die Parametrierung sicher gestellt werden.

8.5.1 Grundlagen

Wesentlich fiir den erarbeiteten Vorschlag war die Erkenntnis, dass die stabile Erreichung von
Zubaumengenzielen {iber mehrere Perioden hinweg mit einer ,ex-ante fixen oder zumindest
determiniert gestaffelten Vergilitungsregelung nicht oder nur mit sehr hohen Unsicherheiten
moglich ist. Insbesondere verbleiben selbst bei exakter Approximation der erwarteten Kos-
tendegressionen signifikante Unsicherheiten iiber die Hohe und Ausschopfung des jeweiligen
Zubaupotenzials. Diese Unsicherheiten konnen wegen der Vielzahl der auf sie wirkenden
politischen, 6konomischen und technischen Einflussfaktoren in Prognosen nur sehr unvoll-

kommen approximiert werden.

Diese Unsicherheiten fiihren dazu, dass fix gestaffelte Vergiitungsregelungen, wie auch die
aktuellen politischen Diskussionen zeigen, zwangsldufig in vergleichsweise kurzen Abstéinden
neu justiert werden miissen. Die politische Entscheidungsfindung im Vorfeld einer solchen
Justierung erweist sich aber, gerade wegen der Schwierigkeit einer genauen quantitativen
Beschreibung der erwarteten Entwicklung als schwierig und ist vielfdltigen subjektiven Ein-
fliissen unterworfen. Insbesondere kann die periodische Infragestellung der Vergiitungsrege-
lungen mit hédufig nicht nur justierender Wirkung eine stabile, damit prognostizier- und steu-
erbare Entwicklung des PV-Zubaus gefidhrden und somit die Erreichung der eigentlich ange-
strebten Mengenziele erschweren oder sogar verhindern. Zugleich ergibt sich in der Regel
eine erhebliche Zeitverzogerung bei der Anpassung des Verglitungssystems, mit der Folge
von erheblichen Abweichungen zwischen einem avisierten Zielzubau und dem tatsichlichen

Zubau.

Wir schlagen deshalb eine Vergiitungsregelung mit flexibler Degression der Vergiitungssitze
vor, die auf einem selbstlernenden und somit automatisch nachsteuernden Mechanismus
beruht, der keine periodischen Neujustierungen erfordert. Insbesondere beruht der von uns
vorgeschlagene Mechanismus ausschlieflich auf einer Beobachtung des tatsédchlichen PV-
Zubaus und seiner Reaktion auf Vergiitungsanpassungen. Die Funktionalitdt ist jedoch nicht
von Prognosen, z. B. zur Entwicklung der durchschnittlichen Kostendegression bzw. der Giite
solcher Prognosen, in dem Umfang abhdngig, wie dies durch das heutige Forderkonzept

gegeben ist. Konkret schlagen wir vor, die Vergiitung fiir Fotovoltaikanlagen periodisch
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anzupassen (zu Anpassungszeitpunkten und Periodendauern vgl. Abschnitt 8.5.2). Dabei
sollte die Vergiitung in der Folgeperiode iiber einen sogenannten 6konomischen Regelkreis,
d. h. eine Ubertragung aus technischen Prozessen bekannter Regelungsmechanismen auf
okonomische Fragestellungen, bestimmt werden. Wir schlagen hier konkret die Anwendung
eines sogenannten Proportional-Integral-Reglers vor. Hierdurch erreicht man einen Selbst-
lerneffekt mit automatischer Nachsteuerung der Regelung, indem die Vergilitungssatzinde-
rungen sowohl aus der Abweichung vom Zubauziel in der jeweiligen Vorperiode wie aus der
kumulierten Abweichung vom Zubauziel in allen Vorperioden bestimmt werden. Gleichzeitig
wird das Zubauziel fiir die Folgeperiode und fiir alle weiteren Perioden entsprechend dem
integralen Zubauziel iiber den gesamten Betrachtungszeitraum einerseits und dem bereits

realisierten Zubau andererseits angepasst.
Mathematisch exakt ldsst sich dieser Mechanismus iiber nachfolgende Formeln beschreiben:

V, : Vergiitung in Periode ¢
Z, : Zubauin Periode ¢
P, I :Reglerparameter (8.1)

V.=V -(1+P-(AZ, +%ZAZ,,D

i=1

A, =7

t t,soll -

Z (8.2)

t,ist

t—

n 1 n
Zt,soll = (Z Zsoll,Durchschnitt - Z Zi,ist j / Z 1 (83)
i=1

i=1 i Jj=t

Dabei bestimmt (8.1) die genaue Anpassung der Vergiitung, wobei in (8.2) die Bestimmung
der Abweichung vom Zubauziel fiir jede Periode definiert wird und (8.3) die Festlegung des
Zubauziels fiir eine Periode abhingig vom bisherigen Zubau beschreibt. Dabei wird das
Zubauziel fiir jede Periode so festgelegt, dass das integrale Mengenziel durch einen gleichma-
Bigen Zubau iiber alle verbleibenden Perioden erreicht wird. Ein vereinfachtes und stilisiertes
Beispiel fiir die Entwicklung von Vergiitung und Zubauzielen iiber zwei Perioden ist in Bild

8—4 dargestellt.

Analysiert man die in diesem Regelungsmechanismus angelegte Wirkungsweise genauer,
wird deutlich, dass der gewlinschte selbst-nachsteuernde Effekt insbesondere iiber die Be-
riicksichtigung der kumulativen Abweichungen von den periodenindividuellen Zubauzielen

erreicht wird:
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e Diese fiihrt beispielsweise dazu, dass eine wiederholte Abweichung vom Zubauziel in
gleicher absoluter Hohe nicht nur zu einer Degression der Vergiitungssitze in gleicher
Hohe, sondern zu einer verschirften Degression der Verglitungssétze fiihrt. Damit konnen
auch Verdnderungen, die bei der Entscheidung iiber die Vergiitungsregelung noch nicht er-
kennbar waren, wie z. B. sprunghafte Kostendegressionen durch Technologiespriinge, er-

kannt und nachgefahren werden.

e Nur wenn die kumulierten Abweichungen von den fortschreitend angepassten periodenin-
dividuellen Zubauzielen moglichst klein bzw. im Optimalfall zu Null werden, wird das ei-
gentlich angestrebte integrale Zubauziel liber den gesamten Betrachtungszeitpunkt erreicht.
Die kumulative Betrachtung gewdhrleistet also eine Beriicksichtigung der historischen
Entwicklung der geregelten Grof3e, die fiir eine Zielerreichung entscheidend ist. Dies ent-
spricht den einschldgigen regelungstechnischen Erkenntnissen, dass eine genaue Regelung
einen sogenannten Integralanteil zwingend erfordert. Dieser Integralanteil entspricht den

kumulierten Abweichungen vom Zubauziel.

Aus der formelméfBigen Betrachtung ist darliber hinaus erkennbar, dass der vorgeschlagene
Mechanismus ohne spezielle Vorgaben, z. B. zu erwartenden Kostendegressionen, aus-
kommt.""" Die technischen Regelungsparameter P und / verindern nicht grundsitzlich den
Charakter des Mechanismus, bestimmen aber sein Verhalten, z. B. hinsichtlich der Starke und
Schnelligkeit der Reaktion auf Abweichungen des tatsdchlichen Zubaus vom Zubauziel, und
somit seine tatsdchliche Wirksamkeit hinsichtlich unerwiinschter kurzfristiger Mengeneffekte
und unerwiinschter Kosteneffekte. Wir schlagen am Ende unserer Ausfiihrungen eine aus
heutiger Sicht robuste Parametrierung vor, die fiir eine mehrjédhrige Anwendung ohne weitere

Anpassungen geeignet ist.

" Insbesondere hinsichtlich der Vergiitungssitze bei der Einfiihrung eines solchen Fordersystems und der Hohe
der zukiinftigen Degression sollte eine Parametrierung vorgenommen werden, die auch kurzfristige Fehlent-
wicklungen bei der Mengenentwicklung weitgehend ausschlieBt. Eine Abschitzung der aktuellen Kosten-

Potenzial-Situation bei PV-Anlagen und mdglicher zukiinftiger Kostendegressionen ist somit vorzunehmen.
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(1) Fiir einen 10-periodigen Anwendungszeitraum wird ein Zubau von
10.000 MW angestrebt. Die Parameter P und I der Regelung betragen
P=0,01 % pro MWund I=2.

(2) Die Vergiitung fiir Periode 1 wird auf einen Wert von 100 festgesetzt. In Peri-
ode 1 wurde ein Zubau von 1.500 MW realisiert.

(3) Damit ergibt sich entsprechend (8.2) ein Wert fiir AZ; von =500 MW. Die An-
wendung von (8.1) flihrt entsprechend zu einer Vergiitung fiir Periode 2 von

v, =100- (1 + O’OOOKW : [— 500 MW + %(— 500 MW)D =925 . Entspre-

chend (8.3) betrigt der Sollzubau fiir Periode 2
Zyon = (l 0000 MW —1500 MW)/ 9~ 944 MW . Der tatsdchlich beobachtete

Zubau betrage jedoch 1344 MW.

(4) Es resultiert aus der Anwendung der Rechenvorschriften ein Wert von AZ; von

—400 MW. Die Anwendung von (8.1) ergibt eine Verglitung fiir Periode 3 von
v, =925 (1 + 0=000%/IW : (— 400 MW + %(— 500 MW — 400 MW)D ~84,6 .

Der Sollzubau fiir Periode 3 betrdgt
Zyor = (10000 MW —-1500 MW —1344 MW)/S ~ 895 MW .

Bild 8—4: Beispiel zur Anwendung des vorgeschlagenen Vergiitungsmechanismus

8.5.2 Anfangsvergiitungssatze und Regelparameter

Der Anfangsvergiitungssatz ist fiir die langfristige Wirksamkeit des vorgeschlagenen Vergii-
tungskonzepts nicht von entscheidender Bedeutung. Kurzfristig konnen sich am Anfang der
Einfiihrung eines solchen Reglers allerdings unerwiinschte Abweichungen bei der gewiinsch-

ten Zielmenge ergeben''?, wenn die Anfangsvergiitungssitze zu hoch sind. Hierbei besteht

"> Mit der kurzfristigen Verfehlung der Zielmenge in den Anfangsperioden ist zugleich eine lingerfristige
Erhohung der Forderkosten verbunden, da der zu hohe Zubau mit zu diesem Zeitpunkt noch hohen Vergii-

tungssitzen gefordert wird.
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insbesondere die Gefahr eines zu hohen Zubaus, da dieser zunédchst nach oben nicht begrenzt
ist. In wieweit die ungenaue Abschitzungen wiederum zu ldngerfristigen Abweichungen
fiihren, héngt insbesondere von der Intensitdt der Regelung, d. h. der Festlegung der Regelpa-
rameter, und somit der Anpassungsgeschwindigkeit bei Fehlentwicklung (vgl. Abschnitt

8.5.3) ab.

Sowohl eine addquate Bestimmung des Anfangsvergiitungssatzes als auch die unterstellte
Kostendegression sind mit erheblichen Schwierigkeiten verbunden. Bei einem Mengenziel
von 1.500 MW pro Jahr muss der Vergiitungssatz— nach AnlagengroBenklassen sowie Dach-
anlagen vs. Freifliche — so gewéhlt werden, dass in der Periode bis zur néchsten Anpassung
der Vergiitungssdtze ein unter Berlicksichtigung der Periodendauer wirtschaftliches Potenzial
fiir Zubauten erschlossen wird. Dies wiirde einerseits eine Abschidtzung der Kosten fiir PV-
Module in den unterschiedlichen Anwendungsfillen erforderlich machen.'” Auf Basis dieser
Kosten wire eine Abschétzung der Preise fiir Endkunden erforderlich, die zusitzlich von der
dann aktuellen Situation von Angebot und Nachfrage auf dem deutschen und den internatio-
nalen Mirkten fiir PV-Module abhéngen. Dariiber hinaus wiéren aber auch sowohl das zu den
Vergiitungssédtzen wirtschaftlich erschlieBbare Potenzial als auch die Geschwindigkeit der

ErschlieBung dieses Potenzials abzuschétzen.

Eine historische Betrachtung der Kostendegression kann im eigentlichen Sinne nicht erfolgen,
weil ausschlieBlich Preis- und keine Kostendaten vorliegen. Die Kosten diirften zwar ein
wesentliches Element der Preisbestimmung sein, werden aber, wie zuvor dargelegt, zugleich

von der jeweiligen Angebots-Nachfrage-Situation iiberlagert.

Bild 8—5 zeigt die Entwicklung der durchschnittlichen Endkundenpreise (Systempreise) fiir
fertig installierte Dachanlagen bis 100 kWp. Es ist eine deutliche Abnahme iiber den gesam-
ten Zeitraum zu erkennen. Der Preis halbiert sich anndhernd von 5 € je Wp im 2. Quartal 2006
auf rund 2,7 € je Wp im 4. Quartal 2010. Insbesondere ab dem 2. Quartal 2009 bis zum 4.
Quartal 2010 konnten erhebliche jdhrliche Reduktionen der Preise von knapp 10 bis {iber
20 % tiber ein Jahr beobachtet werden. Allerdings hat sich die Tendenz in den letzten Quarta-

len abgeschwicht. Auf Basis eines Quartalsvergleichs ergibt sich sogar eine leichte Erh6hung

'3 Hierbei sind auch Preisentwicklungen auf den vorgelagerten Mirkten, wie den Preisen fiir Silizium, zu

berticksichtigen.
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der Preise von 1,7 % zwischen dem ersten und zweiten Quartal 2010 und anschlieBende anni-

hernde Konstanz der Preise bis zum 4. Quartal 2010.
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Bild 8—35: Durchschnittlicher Endkundenpreis (Systempreis) fiir fertig installierte Dach-
anlagen bis 100 Kilowattpeak - Q2-2006 bis Q4-2010

Bei einer Analyse der Modulpreise fiir kristalline Siliziummodule unterschiedlicher Herkunft

fiir den Zeitraum Mai 2009 bis Februar 2011 zeigt sich eine vergleichbare Entwicklung.
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Bild 8—6:  Modulpreisindizes der pvXchange fiir kristalline Siliziummodule unterschiedli-
cher Herkunft - Mai 2009 bis Februar 2011

Bild 8—6 zeigt einerseits, dass kristalline Siliziummodule aus China iliber den gesamten
Zeitraum glinstiger als entsprechende Module aus Japan und Europa gewesen sind, wobei es
in den letzten Monaten zunehmend zu einer Angleichung kam. Von der GroB3enordnung sind
die Preisdegressionen vom 3. Quartal 2009 bis zum 4. Quartal 2010 fiir Endkundenpreise und

fiir die Module - abhédngig von der Herkunftsregion - in einer vergleichbaren GroBenordnung.

Die Entwicklung der unterschiedlichen Preisindizes macht bereits deutlich mit welchen
Schwierigkeiten eine Ableitung von Preis- und Kostendegressionen verbunden ist. Einerseits
ist davon auszugehen, dass sich die Preise mit erheblichen Unstetigkeiten verdndern. Dies
kann sowohl durch Technologiespriinge als auch durch volatile Preisentwicklungen bei Input-
faktoren, wie in der Vergangenheit bei Silizium, verursacht worden sein. Andererseits kann
davon ausgegangen werden, dass die beobachteten Preisentwicklungen nicht nur Kostenent-

wicklungen folgen, sondern zugleich der Angebot-Nachfrage-Situation geschuldet sind.

Zusitzliche Unsicherheiten bei der Festlegung von Vergiitungssitzen zur Erreichung einer
Zielmenge in einem bestimmten Zeitraum sind aber vor allen Dingen aufgrund der Unsicher-
heiten bei einer exakten Bestimmung des zu dem jeweiligen Vergiitungssatz vorhandenen

Potenzials und durch die ErschlieBungsgeschwindigkeit dieses Potenzials gegeben.
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Bild 8—7: Potenzial der moglichen installierten Leistung von PV-Dachanlagen nach

Volllaststunden in Deutschland

Bild 8—7 zeigt exemplarisch das Potenzial der moglichen kumulierten installierten Leistung
fiir PV-Dachfldchenanlagen in Deutschland in Abhingigkeit von den zu erwartenden Voll-
laststunden bei Verwendung der aktuellen Technik. Insgesamt besteht ein Potenzial von etwa
180 GW,, mit Volllaststunden iiber 800 h pro Jahr. Das Potenzial mit Volllaststunden iiber
850 h pro Jahr ist mit ca. 85 GW,, deutlich geringer und sinkt weiter fiir Anlagen mit Volllast-
stunden tiber 900 h pro Jahr auf etwa 50 GW,. Unter Beriicksichtigung spezifischer Bedin-
gungen bei der Installation kann auf dieser Basis ein wirtschaftliches Potenzial fiir jeweilige
Vergiitungssitze abgeleitet werden. Geringere Verglitungssitze fliihren dabei dazu, dass die
Anlagen ceteris paribus hohere Volllaststunden erzielen miissen, um die Rentabilititsgrenze
zu erreichen. Von den verfiigbaren Potenzialen miissen noch die bereits erschlossenen Poten-
ziale abgezogen werden, um eine Abschitzung zum wirtschaftlich noch erschlieBbaren Poten-
zial fiir bestimmte Vergiitungssitze zu erhalten. Selbst wenn man einerseits eine Abschétzung
der Preisdegression fiir PV-Dachanlagen und andererseits eine Abschitzung des wirtschaftlich
noch erschliebaren Potenzials mit hinreichender Genauigkeit vornehmen kann, was bei der
Vielzahl von Unsicherheiten nur approximativ moglich ist, sind zusétzlich Abschidtzungen
tiber die Erschliefungsgeschwindigkeit des wirtschaftlichen Potenzials vorzunehmen. Spites-

tens an diesem Punkt wird deutlich, dass ein akkurate ,ex ante‘-Bestimmung von Vergiitungs-
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sdtzen, die zu einer bestimmten Zubaumenge in einer gegebenen Zeitperiode flihren, de facto

nur mit sehr groen Ungenauigkeiten moglich ist.

Diese Ausfiihrungen machen deutlich, dass tendenziell eine konservative Festlegung des
Anfangsvergiitungssatzes erforderlich ist, da sonst bereits zu Beginn die Gefahr einer deutli-

"4 Da das aktuelle Vergiitungssystem auf einen

chen Abweichung von der Zielmenge droht.
Zubau von 3.000 bis 3.500 MW pro Jahr ausgelegt ist, sollte die Anfangsvergiitung zu Beginn
des Jahres 2012 unterhalb der sich aus der aktuellen Regelung des EEG ergebenden Vergii-

tungssitze bei einem Zielwert von 1.500 MW liegen.

8.5.3 Periodische Anpassungen

Neben dem Anfangsvergiitungssatz, der Grunddegression und den Regelparametern ist die
Anpassungsgeschwindigkeit von entscheidender Bedeutung, in wie weit sich auf der einen
Seite Abweichungen von Vergiitungssitzen und Preisen fiir Anlagen ergeben konnen und auf
der anderen Seite wie stark sich eine solche Abweichung auf das Auseinanderlaufen von Ziel-

zu Ist-Mengen auswirken.

Aufgrund der dynamischen Technologieentwicklung und den damit verbundenen Kostenent-
wicklungen sowie den kurzfristigen Verdnderungen von Angebot und Nachfrage und damit
verbundenen Ubersetzungen der Kostenentwicklung auf die Preise fiir PV-Anlagen fiir End-
kunden ist eine schnelle Anpassung zwingend erforderlich. Auch wegen der Gefahr von
erheblichen Abweichungen zwischen Ziel- und Ist-Mengen fiir den Fall eines Auseinanderfal-
lens von Vergiitungsséitzen und Preisen fiir PV-Anlagen ist eine schnelle Anpassung ange-
messen. Auf der anderen Seite sind drei Aspekte zu beriicksichtigen, die einer umgehenden

Anpassung entgegenstehen:

e Den Investoren sollte eine angemessene Sicherheit hinsichtlich des Vergiitungssatzes bei
der Realisation einer Anlage ermoglicht werden. D. h., eine nicht vorhersehbare Verdnde-
rung des Vergiitungssatzes innerhalb des erforderlichen Realisierungszeitraums sollte mog-

lichst vermieden werden.

14 Zugleich wird deutlich, dass bei der aktuellen Regelung mit einer stindigen Nachsteuerung inklusive der

Diskussionen zu einem addquaten Zubaupfad und angemessenen Vergiitungsdegressionen zu rechnen ist.
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Auch bei einer automatischen Anpassung muss die erforderliche Zeit zur Erfassung und

Auswertung der Informationen zum Anlagenzubau beriicksichtigt werden.

Die teilweise gegebenen saisonalen Abhédngigkeiten bei den Zubaumdglichkeiten fiir PV-
Anlagen (z. B. Realisierungsprobleme bei extremem Winterwetter) sollten Beachtung fin-

den.

Neben der Periodizitdt der tatsdchlichen Anpassung sind somit zugleich die Datengrund-
lage auf der die Anpassung erfolgt und der Zeitpunkt, zu dem die Hohe der Anpassung be-

kannt sein sollte, in der Ausgestaltung zu beriicksichtigen.

Bei der heutigen Form der Meldung von Inbetriebnahmen von Anlagen ist von einer
erforderlichen Vorlaufzeit von im Minimum einem Monat bis zur Auswertung auszugehen.
Zur Einhaltung einer angemessenen Sicherheit fiir Investoren sollte ein Zeitraum von der
Bekanntgabe einer Anderung bis zur Wirksamkeit der Anderung von zwei Monaten einge-
halten werden. Die saisonale Abhédngigkeit beim Zubau sollte entweder durch eine Festle-
gung von Perioden, die in grundsitzlich dhnlicher Weise von der Saisonalitit betroffen
sind oder eine rollierende jahrliche Auswertungsperiode als Grundlage fiir die Anpassung
beriicksichtigt werden. Letztgenannte Option schlie8t saisonale Effekte mit hoherer Si-
cherheit aus, vergroBert aber die Tragheit der Regelung, da der erfasste Zubau mehrere Pe-
rioden umfasst und damit evtl. bereits erfolgte Reaktionen auf Vergiitungsanpassungen

cher unterschitzt.

Eine alternative Moglichkeit ist grundsétzlich durch eine Erginzung in Form einer An-
meldung und Genehmigung mdoglich. In diesem Fall miissten Anlagenbetreiber vor der Re-
alisierung bei einer zustdndigen Behorde einen Antrag auf die Genehmigung einer Anlage
zu einem festen Vergiitungssatz stellen. Dies wiirde zwar auf der einen Seite zusitzlichen
Aufwand fiir die Erfassung und Genehmigung von Anlagen erfordern, wiirde auf der ande-
ren Seite die Investitionssicherheit auch bei kurzfristigen Anpassungen und geringeren
Vorlaufzeiten verbessern. In diesem Fall muss zuséitzlich ein Anreiz- bzw. Sanktionsme-
chanismus implementiert werden, um die Mdglichkeit von unverbindlichen Genehmigun-
gen ,,auf Vorrat™ und ein erhebliches Auseinanderfallen von Genehmigungen und Realisa-

tionen von PV-Anlagen zu verhindern.
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8.5.4 Beispielhafte Betrachtungen zu den Eigenschaften des

Vergiitungskonzepts

Nachfolgend untersuchen wir in einigen beispielhaften Simulationen die Wirkungsweise des
vorgeschlagenen Regelungsmechanismus zur selbst-nachsteuernden Bestimmung der PV-
Vergiitung. Dabei betrachten wir den Zeitraum 2012 bis einschlieBlich 2020 und gehen —
soweit nicht explizit anders erwdhnt — fiir diesen Zeitraum von einem integralen Zubauziel
von 13.500 MW aus.

Im Folgenden unterstellen wir eine halbjdhrliche Anpassung der Vergiitung, wobei fiir die

115

Vergiitungsanderung einerseits der Zubau im vorangegangenen Halbjahr °, andererseits der

kumulierte Zubau seit Beginn des Betrachtungszeitraums ausgewertet werden.

Wir setzen nachfolgend die Anfangsvergiitung pro erzeugte Energieeinheit fiir die erste be-

trachtete Periode auf 1006,

Wir unterstellen, soweit nicht anders erwéhnt, in der ersten Periode durchschnittliche Kosten
der Erzeugung einer Energieeinheit in neu installierten PV-Anlagen von 95 sowie eine Kos-

tendegression von 12 % pro Jahr.

Weiterhin unterstellen wir, dass der tatsidchliche jéhrliche PV-Zubau sich in einer Bandbreite
zwischen 0 und 8.000 MW bewegt und funktional abhingig ist vom Verhéltnis zwischen
Vergiitung und durchschnittlichen Kosten pro erzeugte Energieeinheit. Der zundchst ange-

nommene Zusammenhang ist in Bild 8—8 dargestellt.

> Die Auswirkungen von Verzogerungen zwischen Erfassungszeitraum und Wirksamkeit der neuen Vergiitung

werden in einer Sensitivitdtsuntersuchung betrachtet.

6 Zur Veranschaulichung der grundsitzlichen Wirkungsweise wird bewusst von realen Vergiitungshdhen

abstrahiert.
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Bild 8—8 Annahme zur Abhdngigkeit des PV-Zubaus vom Verhdltnis zwischen Vergiitung

und durchschnittlichen Kosten

Wir weisen darauf hin, dass sowohl die Annahme zu Durchschnittskosten als auch zur Aus-
schopfung des Zubaupotenzials erheblichen Unsicherheiten unterliegen. Sie gehen deshalb
nicht in die Parametrierung des Regelungsmechanismus ein. Vielmehr wird nachfolgend im
Rahmen von ,ceteris paribus‘-Analysen untersucht, wie sich unterschiedliche Auspriagungen

dieser Einflussfaktoren auf das Verhalten des Regelungsmechanismus auswirken.

Wir vergleichen aulerdem das Verhalten des vorgeschlagenen selbst-nachsteuernden Rege-
lungsmechanismus zur Bestimmung der flexiblen Vergiitungsdegression mit einem alternati-
ven Ansatz, bei dem die Vergiitungsdegression nach einem ex-ante fest vorgegebenen Sche-

ma abhingig vom Zubau in der jeweils letzten Periode erfolgt.

Jihrlicher Zubau Resultierende Degression
<500 MW +9%

500 bis 1.000 MW 0 %

1.000 bis 1.500 MW -9%

1.500 bis 2.000 MW -14%

2.000 bis 2.500 MW -19%

2.500 bis 3.000 MW -24%
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Jihrlicher Zubau Resultierende Degression
3.000 bis 3.500 MW -29%
3.500 bis 4.000 MW -35%
4.000 bis 4.500 MW -40 %
Mehr als 4.500 MW -45%

Tabelle 8-1: Parametrierung des alternativ betrachteten nicht nachsteuernden Mechanismus

zur Bestimmung der flexiblen Vergiitungsdegression

Bild 8—9 zeigt zunédchst das Verhalten des vorgeschlagenen Mechanismus unter den oben
definierten Randbedingungen. Erkennbar sind der grundsétzlich angestrebte glatte Verlauf der
Regelung und die gute Einhaltung des integralen Mengenziels. Insbesondere wird die anfing-
liche Ubererfiillung der Zubauziele (bedingt durch die unterstellte Divergenz zwischen Ver-

giitung und Durchschnittskosten) gut ausgeglichen.
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Bild §—9 Beispielhafte Darstellung zur Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungs-

mechanismus (Zubauziele sind halbjihrlich angegeben)

Zum Vergleich ist in Bild 8—10 das Verhalten des nicht nachsteuernden Regelungsmecha-

nismus entsprechend Tabelle 8-1 bei ansonsten identischen Annahmen angegeben.
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Bild 8—10  Beispielhafte Darstellung zur Wirkungsweise des nicht-nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus (Zubauziele sind halbjdhrlich angegeben)

Dabei ist erkennbar, dass fiir den hier unterstellten, generell eher unwahrscheinlichen Fall
einer gleichméfBigen Kostendegression, die mit den bei der Parametrierung des Degressions-
mechanismus getroffenen Annahmen zusétzlich auch noch gut iibereinstimmt, auch dieser
Mechanismus zur Mengensteuerung geeignet ist. Wegen der fehlenden Anpassung der perio-
denindividuellen Zubauziele an den bereits erfolgten Zubau wird das integrale Zubauziel iiber
den Betrachtungszeitraum jedoch weniger gut erreicht als bei dem von uns vorgeschlagenen
nachsteuernden Regelungsmechanismus. Aulerdem verlduft die Regelung wegen der diskre-

ten Degressionsstufen des Ansatzes deutlich weniger gleichméaBig.

Nachfolgend wird bei ansonsten identischer Parametrierung ein integrales Zubauziel von
20.000 MW vorgegeben. Bild 8—11 zeigt, dass die Eignung des vorgeschlagenen selbst-
nachsteuernden Regelungsmechanismus nicht von einem konkreten Zubauziel abhingig ist.
Vielmehr reagiert der Regler angemessen nicht nur auf Uber- sondern auch auf Unterschrei-
tungen des Zubauziels (wie hier in Periode 1) und fiihrt den integralen Zubau im Anwen-

dungszeitraum an den Zielwert heran.
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Bild 5—11  Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei verdndertem

integralen Zubauziel von 20.000 MW

Im Folgenden sollen — wiederum fiir ein Zubauziel von 13.500 MW — die Auswirkungen
deutlich abweichender Annahmen zu den unsicheren Einflussfaktoren Kostendegression und

Abhingigkeit des Zubaus vom Vergiitungssatz untersucht werden.

Dazu wird zunichst eine gegeniiber den Basisannahmen deutlich hohere Kostendegression
von 20 % pro Jahr untersucht. Die Bilder 8—12 und 8—13 zeigen unter diesen Annahmen
das Verhalten des vorgeschlagenen nachsteuernden und des nicht nachsteuernden Rege-

lungsmechanismus zur Bestimmung der Vergiitungsdegression.
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Bild 8—12  Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei stirkerer

Kostendegression
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Bild 8—13  Wirkungsweise des nicht-nachsteuernden Regelungsmechanismus bei stdrkerer

Kostendegression

Der Vergleich der beiden Bilder zeigt deutlich die Vorziige des selbst-nachsteuernden Rege-
lungsmechanismus, der auch auf diese hohe Kostendegression — wenn auch durch die zeitver-
zogerte Wirkung der kumulierten Abweichungen von den periodenindividuellen Zubauzielen

mit einer gewissen Verzogerung — reagieren kann, wihrend der nicht-nachsteuernde Rege-
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lungsmechanismus aufgrund der Begrenzung der moglichen Degression auf einen fixen — und
zur tatsdchlich beobachteten Degression nicht passenden — Wert nur eine sehr ungeniigende
Steuerungswirkung entfaltet. Ein nicht-nachsteuernder Regler wiirde in diesem Fall somit
zwingend eine Anpassung der Degressionsmechanismen inklusive der damit verbundenen
politischen Diskussionen und Unsicherheiten iiber die Wirkung der Anpassungen erfordern,
wiéhrend der nachsteuernde Mechanismus mit unverdnderter Parametrierung kontinuierlich

angewandt werden kann.

In den Bildern 8—15 und 8—16 wird gezeigt, dass die Nachsteuerung des vorgeschlagenen
Regelmechanismus nicht nur mit Blick auf die durchschnittliche Degression der Kosten fiir
die PV-Stromerzeugung, sondern auch in der Reaktion auf andere als oben angenommene
Zubaufunktionen mit einem die Zubauziele deutlich iibersteigenden Zubau bei Identitit von
Vergiitung und Durchschnittskosten (siche Bild 8—14) bzw. nicht nur gleichméBige, sondern
auch sprunghafte Kostensenkungen angepasst reagiert und eine weitgehende Einhaltung des

integralen Zubauziels sicherstellen kann.
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Bild 8—14  Alternativ betrachtete Abhdngigkeit des PV-Zubaus vom Verhdltnis zwischen

Vergiitung und durchschnittlichen Kosten
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Bild 8—15  Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei alternativ
betrachteter Abhdngigkeit des Zubaus vom Verhdltnis zwischen Vergiitung und

Durchschnittskosten
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Bild 8—16  Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei zweimaliger

sprunghafter Absenkung der durchschnittlichen Erzeugungskosten

Als abschlieBende Sensitivititsuntersuchung sollen die Auswirkungen — real unvermeidbarer
— Verzogerungen zwischen dem Erfassungszeitraum fiir den erfolgten Zubau und der Vergii-

tungsanpassung diskutiert werden. Hierfiir wird bei ansonsten gegeniiber Bild 8—16 unver-
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anderter Parametrierung eine Verzogerung von einer vollen Periode zwischen Erfassungszeit-
raum und Vergiitungsanpassung angenommen. Die Ergebnisse in Bild 8—17 zeigen, dass —
ersichtlich am schwankenden Verlauf des Zubaus mit deutlich erkennbarem Uberschwingen —
trotz nach wie vor akzeptabler Einhaltung des integralen Zubauziels die Qualitit der Regelung
schlechter wird. Da dieser Effekt unabhdngig vom Regelmechanismus bei jeder zeitverzoger-
ten Anpassung auftritt, stellt dies nicht die grundsitzliche Anwendbarkeit des Vorschlags in
Frage, zeigt aber deutlich die Notwendigkeit einer mdglichst unverzogerten Reaktion insbe-

sondere auf signifikante Abweichungen vom Zubauziel.
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Bild 8—17  Wirkungsweise des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus bei zweimaliger
sprunghafter Absenkung der durchschnittlichen Erzeugungskosten und

einperiodiger Verzogerung bei der Vergiitungsanpassung

8.5.5 Erkenntnisse und Parametrierungsvorschlag

Die beispielhaften Betrachtungen aus dem vorangegangenen Abschnitt haben die grundsétzli-
che Leistungsfahigkeit des vorgeschlagenen selbsttéitig nachsteuernden Regelungsmechanis-
mus zur Bestimmung der flexiblen Degression der PV-Vergiitung und insbesondere die Uber-
legenheit gegeniiber bisher diskutierten fest parametrierten und nicht nachsteuernden Ansét-
zen deutlich gezeigt. Durch die flexible Reaktion auf unbekannte Entwicklungen mit allméih-
licher Steigerung der Degressionshohe wird eine Zubausteuerung im Sinne des ,,atmenden

Deckels®, d. h. ohne sprunghafte und fixe Zubaubegrenzungen, erreicht.
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Dies kann insbesondere relevant werden, wenn im Laufe des vorgesehenen Anwendungszeit-
raums bis 2020, wie aus heutiger Sicht nicht unwahrscheinlich, ein begrenzter PV-Zubau
bedingt durch die betriebswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit des Eigenverbrauchs ohne oder mit
nur geringer Vergiitung fiir den nicht eigenverbrauchten Strom erfolgt. Der vorgeschlagene
Regelungsmechanismus bewirkt in diesem Falle automatisch ein volkswirtschaftlich sinnvol-
les allméhliches Absenken der EEG-Forderung ohne einen grundsétzlichen Systemwechsel

bzw. ohne explizite Anpassung der Degressionsregeln.

Wir haben im Verlauf der Entwicklung des vorgeschlagenen Mechanismus verschiedene
Parametrierungen der Regelparameter P und I getestet. Dabei zeigt sich eine hohe Robustheit,
solange die Parameter in einem grundsétzlich sinnvollen Wertebereich liegen. Wir wiirden fiir

eine Anwendung mit halbjdhrlicher Anpassung der Vergiitung vorschlagen,

e den Parameter P auf Werte von ca. 0,015 % bis 0,02 % zu setzen, was einer unmittelbaren
— noch nicht durch die Betrachtung der kumulierten Abweichungen vom Zubauziel modu-
lierten — Anderung der Einspeisung um 1,5 % bis 2 % pro 100 MW Abweichung vom

Ausbauziel entspricht;

e den Parameter I auf Werte von ca. 2 bis 4 zu setzen, wobei dieser Parameter die Zahl der
Perioden bis zur vollen Wirksamkeit von Abweichungen im kumulativen Regleranteil an-
gibt, hohere Werte somit eine stirkere Ddmpfung des Reglerverhaltens und somit einen

glatteren, aber langsameren Verlauf der Regelung bewirken.

Die Anpassung erfolgt auf der Datenbasis des bei der Bundesnetzagentur gemeldeten Zubaus
von jeweils einem halben Jahr sowie der kumulierten Zubauleistung mit einer jeweiligen
Zeitverzogerung von drei Monaten zwischen letztem verwendeten Monat zur Messung und
der Anpassung. Die Meldeergebnisse liegen jeweils zwei Monate vor der Anpassung vor, so
dass zu diesem Zeitpunkt die Anpassung bekannt ist. Daraus folgt, dass die Auswertung der

Daten zu einem Quartalsende jeweils innerhalb eines Monats abgeschlossen wird.

Bei der Anwendung ist zu beachten, dass die Hohe der Vergiitung in der ersten Anwendungs-
periode nicht durch den Regelungsmechanismus bestimmt wird, sondern exogen vorgegeben
werden muss. Da dabei unweigerlich, wie gerade die Erfahrungen der letzten beiden Jahre
gezeigt haben, das Risiko groBer Mengenfehlsteuerungen besteht, ist die Wirkung dieser

Vorgabe besonders griindlich zu erwédgen. Wir wiirden vor diesem Hintergrund eine starke
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Absenkung der Vergiitung zum Beginn der Anwendung des vorgeschlagenen Mechanismus

vorschlagen, da

e in der jlingeren Vergangenheit der Zubau die Erwartungen stets deutlich iiberschritten hat
und Ubererfiillungen des Zubauziels um mehrere 100 % zumindest nicht ausgeschlossen

werden konnen;

e cine erneute deutliche Uberschreitung zu Beginn einer Anwendungsperiode mit integra-
lem Zubauziel zwangsldufig zu sehr niedrigen Zubauzielen in den Folgeperioden fiihren
muss, was wiederum, z. B. unter industriepolitischen Gesichtspunkten, aber auch mit Blick
auf die erwarteten Kostendegressionen und das Risiko eines Uberschwingens der Regelung

bei gravierenden Anderungen der Zubauziele nicht angestrebt werden sollte;

e anfingliche Unterschreitungen des Zubauziels vermutlich quantitativ deutlich stérker

begrenzt wiren als entsprechende Uberschreitungen und daher

e mittels des vorgeschlagenen Regelungsmechanismus im Rahmen einer allmihlichen
Erhohung der periodenindividuellen Zubauziele und des zunehmenden Informationsge-

winns durch Anwendung des Mechanismus problemlos ausgeglichen werden konnten;

e unvermeidbare Verzdgerungen zwischen Erfassungszeitraum und Vergilitungsanderungen

diese Wirkungen zusétzlich verschirfen konnten.

Dies verdeutlicht auch nochmals die Gegeniiberstellung der Reaktion des Regelungsmecha-
nismus bei weiterhin angenommener einperiodiger Verzogerung der Vergiitungsanpassung
mit starker anfinglicher Uber- (Bild 8—18) und Unterschreitung (Bild 8—19) des

Zubauziels.



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 193

300 3000,00
= Gesamtzubau
g8 8% 12535MW
o 22
g3
200 - 2000,00
I Ist-Zubau
= \/erglitung
100 -~ 1000,00 B-Kosten
---#--- Soll-Zubau
0 - 0,00

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

Bild 8—18  Auswirkungen einer anfiinglichen starken Uberschreitung des Zubauziels bei

einperiodiger Verzogerung zwischen Erfassungszeitraum und Vergiitungsan-

passung
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Bild 8—19  Auswirkungen einer anfdnglichen starken Unterschreitung des Zubauziels bei
einperiodiger Verzégerung zwischen Erfassungszeitraum und Vergiitungsan-

passung

Da das aktuelle Vergiitungssystem auf einen Zubau von 3.000 bis 3.500 MW pro Jahr ausge-

legt ist, sollte die Anfangsvergiitung zu Beginn des Jahres 2012 sich an diesem Wert orientie-
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ren und bei einem Zielwert von 1.500 MW unterhalb der sich aus der aktuellen Regelung des
EEG ergebenden Vergiitungssitze liegen. Eine zusitzliche Absenkung der Vergiitungssitze

zu Beginn des Jahres 2012 von 10 % sehen wir in diesem Bereich als zielfiihrend an.

Bei Umsetzung des Konzepts auf Basis der vorgeschlagenen Parametrierung ergeben sich

zusammenfassend folgende Vorteile gegeniiber der heutigen Vergiitungsregelung:

e Die Unsicherheit {iber den Zubau an installierter Leistung und die Erreichung eines Men-

genziels bis zum Jahr 2020 werden deutlich reduziert.

e FEine automatische Uberfilhrung des Zubaus auf Basis einer Forderung mit fixen
Einspeisevergiitungen hin zu einem marktgetriebenen Zubau bei Erreichung der betriebs-
wirtschaftlichen Rentabilitdt ist gewidhrleistet und wird ohne erhebliche Zeitverzogerung

realisiert.

e Die weiteren Kosten der Forderung und die damit verbundenen zusétzlichen Belastungen
der Endverbraucher werden reduziert. Die Kostenreduzierung resultiert einerseits aus einer
Anpassung der Mengenziele auf durchschnittlich 1.500 MW p. a. und der vorgeschlagenen
zusitzlichen Degression der Vergiitungssidtze um 10 % zu Beginn des Jahres 2012 und an-
dererseits aus einer schnelleren, automatischen Anpassung der Vergiitungssitze beim in-
tegralen Mengenziel. Bereits die zuerst genannten Anpassungen konnen - unter der An-
nahme eines tatsdchlichen Zubaus von 1.500 MW p. a. - gegeniiber den in Abschnitt 8.2
ermittelten zusitzlichen Netto-Forderkosten im Jahre 2015 von etwa 3,3 Mrd. € fiir den
weiteren Zubau zwischen 2011 und 2015 zu einer Verringerung in Héhe von rund
900 Mio. € fithren. Diese Kostenreduktion ist nicht nur im Jahr 2015 zu erwarten, sondern
senkt aufgrund der Vergiitungsdauer von 20 Jahren die jahrliche Kostenbelastung der Ver-
braucher durch die Forderung der Fotovoltaik auch langfristig - bis deutlich iiber das

néchste Jahrzehnt hinaus - um diesen Betrag.

8.6  Ergianzende quantitative Analyse der Auswirkungen der

Einfliihrung des vorgeschlagenen Vergiitungssystems

Im Rahmen einer weiteren Zusatzuntersuchung hat das BMWi die r2b energy consulting
GmbH beauftragt, die Analyse des vorgeschlagenen Vergiitungsmodells fiir PV-Anlagen
durch eine zusitzliche quantitative Analyse zu ergénzen. Ziel dieser Analyse ist es, die bereits

in den vorherigen Abschnitten erlduterten Wirkungsmechanismen und an Beispielen darge-
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stellten Auswirkungen, umfassend zu untersuchen. Dabei wird die Unsicherheit {iber zukiinf-
tige Entwicklungen insbesondere hinsichtlich der Kostendegressionen von PV-Anlagen sowie
der Geschwindigkeit des Zubaus von PV-Anlagen beriicksichtigt. Die Unsicherheiten werden

dabei mit Eintrittswahrscheinlichkeiten belegt.

Zu diesem Zweck war es einerseits notwendig, eine umfangreiche, detaillierte Datenbasis u. a.
zu vorhandenen Potenzialen fiir PV-Anlagen, zu erwartende Kostenentwicklungen und mog-
liche Zubaugeschwindigkeiten von PV-Anlagen zu erstellen. Andererseits mussten umfang-
reiche Rechnungen auf Basis von sog. ,Monte-Carlo-Simulationen‘ durchgefiihrt werden, um
neben den grundsétzlichen Wirkungsmechanismen insbesondere Unsicherheiten iiber die

zuvor genannten Einflussfaktoren auf den Zubau an PV-Anlagen zu beriicksichtigen.

Im Folgenden werden zunéchst die wesentlichen Annahmen, die unter Verwendung der ermit-
telten Datenbasis abgeleitet wurden, dargestellt und das verwendete Simulationsmodell be-
schrieben. AnschlieBend werden die wesentlichen Ergebnisse hinsichtlich des Zubaus sowie
der resultierenden Forderkosten dargestellt. Abschlieend erfolgt eine Bewertung der Ergeb-
nisse sowie eine Darstellung der wesentlicher Erkenntnisse, die bei der Umsetzung des vorge-

schlagenen Vergiitungsmodells zu beachten sind.

8.6.1 Methodik und Annahmen

Die durchgefiihrten Berechnungen wurden mittels eines Simulationsmodells zur Bestimmung
des Zubaus von PV-Anlagen in Deutschland fiir den Zeitraum 2012 bis 2020 durchgefiihrt.
Das Simulationsmodell berechnet die zu erwartende Rendite fiir potenzielle Investoren in
Abhingigkeit der zu erwartenden Vergiitungszahlungen''” sowie der Kosten der PV-Anlage.
Die zu erwartenden Vergiitungszahlungen hidngen einerseits von den jeweilig geltenden Ver-
giitungssétzen und andererseits von den zu erwartenden Volllaststunden der PV-Anlage ab.
Um eine differenzierte Betrachtung der jeweilig geltenden Vergiitungssitze, der zu erwarten-
den Volllaststunden sowie der Kosten der PV-Anlage vornehmen zu kdnnen, ist im Modell
eine Differenzierung vorhandener Potenziale fiir den Zubau von PV-Anlagen nach Anlagenart

(Dachfliache vs. Freiflache), nach Anlagenleistung gemil3 den Kategorien des EEGs und nach

"7 zusitzlich werden bei der Renditeberechnung die vermiedenen Kosten fiir Strombezug bei Eigenverbrauch

des erzeugten Stroms aus der PV-Anlage beriicksichtigt.
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zu erwartenden Volllaststunden in Abhéngigkeit des Standorts der Anlage vorgesehen.'™ Der
Anteil des vorhandenen Potenzials, der in einem bestimmten Zeitraum realisiert wird, hingt
von der Hohe der zu erwartenden Rendite ab. Die Abhédngigkeit wird durch eine Funktion der
Ausschopfungsquote approximiert. Ab einem vorgegebenen Minimalwert der erwarteten
Rendite wird ein mit der erwarteten Rendite steigender Anteil des vorhandenen Potenzials
realisiert. Der Anteil des vorhandenen Potenzials, der tatsidchlich innerhalb einer Periode
realisiert werden kann, hingt dabei neben der erwarteten Rendite von der Dauer der Periode
ab. Zum anderen konnen in dem Modell unterschiedliche Regelungen zur Degression der
Verglitungssétze - insbesondere die Zeitpunkte sowie die Hohe der Degression in Abhéngig-

keit des Zubaus in der jeweils relevanten Vorperiode - implementiert werden.

Das Modell ermittelt fiir jeden moglichen Entwicklungspfad schrittweise - beginnend mit der
ersten Betrachtungsperiode - u. a. den Zubau innerhalb der Periode, die resultierende Degres-
sion der Vergiitungssidtze zum Beginn der nichsten Periode sowie das verbleibende Potenzial

fiir den Zubau von PV-Anlagen in den Folgeperioden.

Den Unsicherheiten tiber die tatsdchlichen Kostendegressionen bzw. Preisreduktionen fiir PV-
Anlagen, iiber die vorhandenen Potenziale sowie {iber die Funktion der Ausschdpfungsquote
werden im Modell auf Basis von ,Monte-Carlo-Simulationen‘ Rechnung getragen. Fiir alle
entsprechenden Annahmen werden nicht nur ,best guess‘-Annahmen verwendet, sondern
diese werden im Rahmen von realistischen Bandbreiten variiert. Den einzelnen Realisationen
werden Eintrittswahrscheinlichkeiten zugewiesen. Im Rahmen der ,Monte-Carlo-Simulation®
werden die Entwicklungspfade des Zubaus der PV-Anlagen sowie deren Forderkosten und die
Entwicklung der Vergiitungssitze fiir jede mogliche Kombination des vorhandenen Potenzi-
als, der Entwicklung der tatsdchlichen Preisreduktion fiir PV-Anlagen sowie der Funktion der
Ausschopfungsquote ermittelt. Zu jedem moglichen Entwicklungspfad wird zusitzlich die
Eintrittswahrscheinlichkeit bestimmt, die sich - unter der Annahme der statistischen Unab-
hiangigkeit - als Produkt aus den Eintrittswahrscheinlichkeiten der Annahmen zu den drei

unsicheren Eingangsgroflen ergibt.

"8 Zur Beriicksichtigung des Einfluss des Eigenverbrauchs auf die Renditeerwartung wurde eine weitere Diffe-
renzierung hinsichtlich der unterschiedlichen Moglichkeiten der eigenen Nutzung des erzeugten PV-Stroms
vorgenommen. Neben unterschiedlichen Eigenverbrauchsanteilen wurde eine Entwicklung der vermiedenen

Kosten durch Verringerung des Strombezugs aus dem Netz der allgemeinen Versorgung hinterlegt.
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In den nachfolgenden Berechnungen haben wir folgende Bandbreiten zu den unsicheren

Eingangsgroflen unterstellt.
Vorhandenes Potenzial fiir den Zubau von PV-Anlagen in Deutschland

Das gesamte Potenzial fiir PV-Anlagen wurde auf Basis einer ,bottom up‘ Analyse ermittelt.
Einerseits erfolgt die Bestimmung der PV-Dachfldchenpotenziale auf Basis regional hoch
aufgeloster statistischer Daten u.a. zu Bevolkerung, Anzahl Wohnungen und Wohngebaude,
Anzahl und Fliche landwirtschaftlicher, industrieller und gewerblicher Betriebe. Die Potenzi-
ale fiir PV-Freiflaichen wurden auf Basis der im Rahmen des EEG vergiiteten Kategorien
ermittelt. Hierbei wurden statistische Daten und 6ffentlich verfligbare Informationen zu Kon-
versionsflachen, Autobahnstrecken und Bahnstrecken verwendet, auf deren Basis Potenziale
fiir zukiinftige PV-Freiflichenzubauten abgeschétzt wurden. Andererseits wurden regional
hoch aufgeloste Globalstrahlungsdaten zur Ableitung der potenziellen jdhrlichen Volllast-

11
stunden verwendet.'"’

Auf Basis dieser Angaben ist es mdglich, sowohl eine Differenzierung
nach Anlagenkategorien (Freiflichenanlagen, Dachflichenanlagen) sowie der Leistungsklas-
sen gemdll EEG als auch eine Kategorisierung nach zu erwartenden Volllaststunden vorzu-

nehmen.

Zur Bestimmung des noch verbleibenden Potenzials wurde das bereits bis Anfang 2012 aus-
genutzte Potenzial vom gesamten Potenzial abgezogen. In Summe ergibt sich ein Anfang
2012 verbleibendes Potenzial von ca. 130 GW,. Davon entfallen rund 84 GW, auf kleine
Dachflichenanlagen und 29 GW,, auf grole Dachflichen. Das Potenzial fiir Freifldchenanla-
gen entspricht etwa 17 GW,,.

Bild 8—20 zeigt die Aufteilung des zu Beginn des Jahres 2012 noch nicht genutzten Potenzi-
als einerseits nach den Anlagenkategorien grof3e und kleine Dachflichenanlagen sowie Frei-

flichenanlagen und andererseits nach den zu erwartenden Volllaststunden.

% Die abgeleiteten Werte der Volllaststunden wurden zusitzlich auf Basis der veréffentlichten Informationen
aus den EEG-Anlagenstamm- und Bewegungsdaten der Ubertragungsnetzbetreiber plausibilisiert und verifi-

ziert.
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Bild 8—20  Aufteilung des Anfang 2012 vorhandenen Potenzial fiir den Zubau von PV-

Anlagen nach Anlagenkategorien und zu erwartenden Volllaststunden

Neben der in Bild 8—20 dargestellten Differenzierung werden die Dachanlagen zusétzlich

hinsichtlich ihrer méglichen Eigenverbrauchsanteile unterschieden.

Zur Bertcksichtigung von Unsicherheiten liber die exakten Potenziale fiir den Zubau von PV-
Anlagen nach Anlagenkategorien werden in den Modellrechnungen drei gleichwahrscheinli-
che Varianten beriicksichtigt. Neben der dargestellten Variante werden die noch vorhandenen
einmal mittels eines pauschalen Skalierungsfaktors von 1,2 um 20 % erhoht und einmal mit-
tels eines pauschalen Skalierungsfaktors von 0,8 um 20 % reduziert. Die realistische Band-
breite der zu Beginn des Jahres 2012 noch erschliebaren Potenziale fiir PV-Anlagen kann

hierdurch abgebildet werden.
Kosten- bzw. Preisreduktionen fiir PV-Anlagen

Mogliche Entwicklungspfade der Kostendegression fiir PV-Anlagen wurden im Rahmen
eines Lernkurvenansatzes abgeleitet. Bei einem Lernkurvenansatz hiangt die Kostendegression
von der sog. ,progress ratio‘ bzw. Lernrate sowie der weltweit kumulierten Kapazitét ab. Die
,progress ratio‘ gibt an, welche Kostenreduktion bei einer Verdopplung der weltweit instal-
lierten Kapazitit erreicht werden kann. Ein Wert fiir die ,progress ratio® von beispielsweise
0,8 besagt, dass die Kosten bei einer Verdopplung der weltweit installierten Leistung auf

80 % des Ursprungswertes sinken bzw. eine Kostenreduktion von 20 % erfolgt. Im Rahmen
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der Analyse wurden fiinf Auspragungen der ,progress ratio‘ in einer Bandbreite von 0,79 bis
0,83 gewdhlt und diesen Eintrittswahrscheinlichkeiten zugeordnet. Zusétzlich wurde der
Entwicklungspfad des weltweiten Zubaus an PV-Anlagen in einer Bandbreite variiert, die sich
an aktuellen Szenarien und Prognosen orientiert. Der minimale Wert fiir die im Jahr 2020
kumulierte installierte Leistung liegt dabei bei 140 GW,, der maximale Wert betrigt
450 GW,,. Dabei wurde fiir die Entwicklung der kumulierten installierten Leistung von 2011

bis 2020 jeweils ein geometrischer Trend unterstellt.

Eine zusitzliche Unsicherheit {iber die Kosten von PV-Anlagen fiir Investoren ergibt sich
durch kurzfristige Anderungen der Marge zwischen den Herstellungskosten und den Preisen
fiir PV-Anlagen aufgrund der jeweiligen Angebots-Nachfrage-Situation. Diese Unsicherhei-
ten von kurzfristigen Abweichungen wurden durch eine stochastische Storgrof3e in den Mo-

dellberechnungen beriicksichtigt.

Bild 8—21 stellt exemplarisch den unter Beriicksichtigung der Eintrittswahrscheinlichkeiten
resultierenden Erwartungswert sowie die resultierende Bandbreite der Preisreduktion fiir PV-
Dachanlagen mit einer installierten Leistung zwischen 30 und 100 kW, im Zeitverlauf gegen-
tiber den Preisen zu Beginn des Jahres 2011 dar. Dabei ist im Modell fiir jeden Entwicklungs-
pfad eine Wahrscheinlichkeit hinterlegt. Der Erwartungswert der Preisreduktion sinkt konti-
nuierlich und erreicht im Jahr 2020 einen Wert von unter 60 %. Es wird zugleich deutlich,
dass die Bandbreite im Zeitverlauf zunimmt. So liegen das maximale Preisniveau zu Beginn
des Jahres 2015 bei etwa 90 % des Preisniveaus zu Beginn des Jahres 2011 und das minimale
Preisniveau zu Beginn des Jahres 2015 bei 65 % des Preisniveaus des Jahres 2011. Bis zum

Jahr 2020 veréndern sich die entsprechenden Werte auf rund 75 % bzw. 35 %.
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Bild 8—21  Bandbreite der Entwicklung des Preisniveaus fiir PV-Dachanlagen mit einer
installierten Leistung zwischen 30 und 100 kW, von 2012 bis 2020

Inanspruchnahmegeschwindigkeit

Ausschopfungsquote

Der funktionale Zusammenhang zwischen der Ausschopfung von vorhandenen Potenzialen

und der erwarteten Rendite wird durch die in Bild 8—22 dargestellten Funktion abgebildet.
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Bild 8—22  Funktionale Abhdngigkeit der Ausschopfungsquote von der erwarteten Rendite

Die Funktion beschreibt den Anteil des Potenzials, der innerhalb einer Betrachtungsperiode
von 6 Monaten (Halbjahr), bei unterschiedlichen erwarteten Renditen tatséchlich realisiert
wird. Zur Ableitung der Funktion wurde auf historische Kostendaten fiir PV-Anlagen sowie
auf die monatlichen Meldungen der neu installierten Leistung bei der Bundesnetzagentur
verwendet. Die Ausschopfung des vorhandenen Potenzials beginnt bei einer realen erwarteten
Gesamtrendite (kalkulatorischer Zinssatz) von 4 % und erhoht sich dann sukzessive bis zu
einer realen, erwarteten Gesamtrendite von 20 %. Dort wird mit einer Ausschopfungsquote
des vorhandenen Potenzials von 4 % innerhalb von 6 Monaten ein Maximum erreicht. Um die
Unsicherheiten hinsichtlich des exakten funktionalen Verlaufs der Abhéngigkeit der Aus-
schopfungsquote von der erwarteten Gesamtrendite bei den Simulationen abzubilden, wurden
neben dem dargestellten Verlauf eine Ausschopfungsquote von 80 % und von 120 % der fiir
jede erwartete Rendite dargestellten Ausschopfungsquote verwendet. Fiir die drei Varianten

wurde jeweils die gleiche Wahrscheinlichkeit von einem Drittel unterstellt.

Unter Verwendung identischer Annahmen zu den Eingangsgroflen haben wir einerseits die
Regelungen des EEG und andererseits die Regelungen des vorgeschlagenen Vergiitungsmo-
dells im Modell implementiert. Im letzteren Fall haben wir als Parametrierung einen Wert fiir
P von 0,00375 % und einen Wert fiir I von 4 sowie einen Zielzubau von 1.500 MW p. a.
gewidhlt. Zusitzlich haben wir im Rahmen einer Szenariorechnung das vorgeschlagene Vergii-

tungsmodell fiir einen Zielzubau von 3.500 MW p. a. untersucht.
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8.6.2 Simulationsergebnisse

Im Folgenden werden die wichtigsten Ergebnisse der Simulationsrechnungen beschrieben und
erldutert. Dabei werden einerseits die Entwicklung der ab Beginn des Jahres 2012 installierten
Leistung und andererseits die daraus resultierenden Netto-Forderkosten als wesentliche

KenngroBen dargestellt.

Zunichst erfolgt ein Vergleich zwischen den Entwicklungen beim heutigen Fordermodell
gegeniiber der Entwicklung beim vorgeschlagenen Vergiitungsmodell mit einem Zielzubau
von 1.500 MW p. a.. Bei diesem Vergleich ist zu beriicksichtigen, dass nicht nur die Entwick-
lung der Vergiitungssatzdegression in Abhéngigkeit des realisierten Zubaus zwischen diesen
beiden Modellen unterschiedlich ist, sondern zugleich eine implizite Verringerung des
Zubauziels bis zum Jahr 2020 erfolgt. Daher erfolgt anschlieBend ein Vergleich zwischen den
Entwicklungen beim heutigen Fordermodell gegentiber der Entwicklung beim vorgeschlage-
nen Vergiitungsmodell mit einem Zielzubau von 3.500 MW p. a.. Dies ermdglicht eine iso-
lierte Betrachtung der Auswirkungen der verénderten Degressionsanpassung ohne den zusitz-

lichen Einfluss der Veridnderung des Zielzubaus.

Vergleich aktuelles Fordersystem vs. vorgeschlagenes Vergiitungssystem mit Zielzubau von

1.500 MW p.a.

Bild 8—23 zeigt die Bandbreite sowie den Erwartungswert des kumulierten Zubaus an PV-
anlagen ab dem Jahr 2012 in Abhéngigkeit des Vergiitungssystems. Auf der linken Seite von
Bild 8—23 ist der Zubau fiir das aktuelle Vergiitungssystem des EEG dargestellt. Die Band-
breite ist bereits im ersten Jahr 2012 mit einem minimalen Wert von 1,2 GW, und einem
maximalen Wert von 12,7 GW,, erheblich. Die Spanne zwischen minimalem und maximalem
Wert des kumulierten Zubaus ab 2012 nimmt im Zeitverlauf erheblich zu. Im Jahre 2020
ergeben sich ein minimaler Wert von 7 GW, und ein maximaler Wert von 68 GW,. Diese
Ergebnisse zeigen deutlich, dass das aktuelle Vergilitungssystem trotz seiner flexiblen Regeln
hinsichtlich der Vergiitungssatzdegression unter Beriicksichtigung der vorhandenen Unsi-
cherheiten weder in der Lage ist einen kontinuierlichen jihrlichen Zubau zu gewaihrleisten
noch ein langfristiges Zubauziel zu erreichen. Zugleich zeigt die Entwicklung des Erwar-
tungswerts des kumulierten Zubaus, dass aus heutiger Sicht tendenziell ein zu starker Anreiz
iiber das EEG gegeben ist, wenn man von einem avisierten jahrlichen Zubau von durch-

schnittlich 3,5 GW,, ausgeht. Anstelle eines Zubaus von 31,5 GW,, innerhalb des Zeitraums
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von 2012 bis 2020 ergibt sich im Erwartungswert ein Zubau von 45,6 GW,,. Somit wird selbst

im Erwartungswert der Zielzubau bis zum Jahr 2020 um etwa 45 % tiberschritten.
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Bild 823  Kumulierter Zubau ab dem Jahr 2012 in Abhdngigkeit des Vergiitungssystems

Auf der rechten Seite von Bild 8—23 ist der Zubau fiir das vorgeschlagene Vergiitungssystem
mit einem jéhrlichen Zielzubau von 1,5 GW,, dargestellt. Abgesehen von dem deutlich niedri-
geren Niveau des kumulierten Zubaus in allen Jahren gegeniiber der aktuellen Version, die
aus der verdnderten Zielvorgabe resultiert, zeigt sich, dass das vorgeschlagene Vergiitungs-
system einerseits im Erwartungswert den avisierten kumulierten Zubau von 13,5 GW, im
Jahre 2020 mit hoher Genauigkeit erreicht. Zwar sind auch bei diesem Vergiitungssystems,
z. B. bereits mit einem Zubau im Erwartungswert von 3,1 GW,, in einzelnen Jahren zu erwar-
ten, diese werden allerdings einerseits deutlich schneller durch eine Abnahme der
Zubaudynamik kompensiert und insbesondere durch den Integralteil des Regelmechanismus
wird eine sukzessive Erhohung der Bandbreite des Zubaus iiber die Jahre verhindert. Daher
verbleibt auch die Bandbreite zwischen dem minimalen Wert und dem maximalen Wert des
kumulierten Zubaus deutlich ndher im Bereich der avisierten Entwicklung und die mdgliche
Verfehlung des avisierten kumulierten Zubaus wird unabhéngig von den mdglichen Entwick-

lungspfaden weitgehend erreicht.

Bild 8—24 stellt die Entwicklung der nominalen Brutto-Forderkosten fiir die zuvor darge-
stellten Zubauentwicklungen ab dem Jahr 2012 dar. Auf der linken Seite von Bild 8—24 ist
wiederum die Entwicklung fiir das aktuelle Vergiitungssystem und auf der rechten Seite die
Entwicklung fiir das vorgeschlagene Vergiitungssystem mit einem Zielzubau von 1,5 GW,

p. a. dargestellt.
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Bild 8—24  Jdhrliche Brutto-Forderkosten fiir ab 2012 installierte PV-Anlagen in Abhdn-
gigkeit des Vergiitungssystems

Entsprechend der erheblichen Bandbreite der Zubauentwicklung ist die Bandbreite der resul-
tierenden Brutto-Forderkosten beim aktuellen Vergiitungssystem erheblich und nimmt im
Zeitverlauf zu. Im Jahre 2020 sind in Abhéngigkeit der Zubauentwicklung zusétzliche jahrli-
che nominale Brutto-Forderkosten fiir den Zubau ab dem Jahr 2012 zwischen unter 1 Mrd. €
bis zu 8,5 Mrd. € moéglich. Im Erwartungswert liegen sie bei 5 Mrd. €. Das aktuelle
Zubausystem kann somit nicht nur keine zuverldssige Mengensteuerung gewéhrleisten, son-
dern ermdglicht auch keine fundierte Einschdtzung zu den entstehenden Brutto-Forderkosten
des weiteren Zubaus von PV-Anlagen. Im Gegensatz dazu wird bei der Entwicklung der
Brutto-Forderkosten fiir das vorgeschlagene Vergiitungsmodell deutlich, dass auch diese in
einem deutlich geringeren Schwankungsbereich liegen. Der minimale und maximale Wert

liegen nur marginal iiber dem Erwartungswert von 1,6 Mrd. € im Jahr 2020.

Vergleich aktuelles Fordersystem vs. vorgeschlagenes Vergiitungssystem mit Zielzubau von

3.500 MW p.a.

Bei dem zuvor durchgefiihrten Vergleich der Ergebnisse wurde zugleich der Zielausbau von
ca. 3,5GW, p.a. im aktuellen Vergiitungssystem auf 1,5 GW, p.a. im vorgeschlagenen
Vergiitungssystem verdndert. Beim der Interpretation der Ergebnisse des vorherigen Ver-
gleich der Vergiitungssysteme sind somit jeweils beide Faktoren zu beriicksichtigten. Im
Rahmen von Szenarienanalyse wurden zusétzlich Varianten des vorgeschlagenen Vergii-
tungssystems mit unterschiedlichen Vorgaben zum jéhrlichen Zielzubau untersucht. Im Fol-

genden werden die Ergebnisse fiir ein Szenario mit einem Zielzubau von 3,5 GW,, p. a. darge-
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stellt, welches somit hinsichtlich des avisierten Zubaus im aktuellen Vergiitungssystem weit-

gehend iibereinstimmt.

Bild 8—25 zeigt wiederum die Bandbreiten und die Erwartungswerte der Entwicklung des
Zubaus fiir das aktuelle Vergiitungssystems und fiir das vorgeschlagene Vergiitungssystem

mit einem jahrlichen Zielzubau von 3,5 GW,, im Vergleich.

Es wird deutlich, dass das vorgeschlagene Vergiitungsmodell auch bei einem jéhrlichen Ziel-
zubau von 3,5 GW, im Erwartungswert im Durchschnitt iiber die Jahre von 2012 bis 2020
fast exakt erreicht. Das kumulierte Zubauziel von 31,5 GW,, bis zum Jahr 2020 wird im Er-
wartungswert mit 32,2 GW,, fast exakt erreicht. Zugleich ist die mogliche Bandbreite der
Entwicklung im vorgeschlagenen Vergiitungsmodell sehr gering. Maximal erreicht der kumu-
lierte Zubau im Jahr 2020 ca. 39 GW,,, minimal liegt er bei 30 GW,,. Dieses macht deutlich,
dass auch bei eine jéhrlichen Ausbauziel von 3,5 GW,, im Jahr eine Mengensteuerung adidquat
erfilllen kann. Im Gegensatz zum aktuellen Vergiitungssystem ist beim vorgeschlagenen
Vergilitungssystem weder eine erhebliche Zielabweichung im Erwartungswert noch eine
erhebliche Verfehlung der Mengenziele im Rahmen der moglichen tatséchlichen Realisatio-

nen zu erwarten.
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Bild 8—25  Kumulierter Zubau ab dem Jahr 2012 in Abhdngigkeit des Vergiitungssystems

Auch bei der Entwicklung der Brutto-Forderkosten ist die Bandbreite beim vorgeschlagenen

Vergilitungssystem in engen Grenzen und deutlich geringer als beim aktuellen Vergiitungssys-
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tem (Bild 8—26). Der Erwartungswert liegt im Jahr 2020 bei 4,1 Mrd. € und der maximale
Wert (5,1 Mrd. €) sowie der minimale Wert (3,4 Mrd. €) in vergleichbaren Gré3enordnungen.
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Bild 826  Jdhrliche Brutto-Forderkosten fiir ab 2012 installierte PV-Anlagen in Abhdn-
gigkeit des Vergiitungssystems

Zugleich macht Bild 8—26 allerdings auch deutlich, dass die Einfiihrung des vorgeschlage-
nen Vergiitungssystems gegeniiber dem aktuellen Verglitungssystem ohne Verdnderung der
Mengenziele nicht zu gravierenden Verdnderungen der Brutto-Forderkosten im Erwartungs-
wert fiihrt. So muss z. B. bei einem Vergleich der Erwartungswerte fiir das Jahr 2020 bertick-
sichtigt werden, dass aufgrund der Verfehlung des Mengenziels im Erwartungswert beim
aktuellen Vergilitungssystem eine hohere installierte Leistung gefordert wird. Somit reduziert
sich hinsichtlich der Brutto-Forderkosten im Wesentlichen das Risiko von unerwiinschten,

nicht vorhergesehenen Entwicklungen der Forderkosten.

8.6.3 Bewertung der Ergebnisse und Schlussfolgerungen

Die Ergebnisse der Simulationsrechnungen zeigen, dass das vorgeschlagene Vergiitungssys-
tem bei entsprechender Parametrierung des PI-Reglers eine Mengensteuerung deutlich effek-
tiver gewédhrleisten kann als das aktuelle Verglitungssystem. Mit einer Einfiihrung des vorge-
schlagenen Vergiitungsmodells wére somit eine erheblich besserer Vorhersage der Entwick-
lung der installierten Leistung von PV-Anlagen und der damit verbundenen Forderkosten als
beim aktuellen Vergiitungsmodell moglich. Zugleich zeigen die Simulationsergebnisse aber

auch, dass eine Reduktion der fiir den zukiinftigen Zubau von PV-Anlagen anfallenden For-
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derkosten eine Verringerung des Mengenziels voraussetzt. Eine Umsetzung des vorgeschla-
genen Vergiitungssystems ohne Anpassung der Mengenziele kann lediglich das Risiko uner-
wiinschter Entwicklungen sowohl hinsichtlich des Zubaus als auch hinsichtlich der Entwick-
lung der Forderkosten deutlich begrenzen. Wird das Mengenziel bei einer Umsetzung des
vorgeschlagenen Vergiitungssystems zusitzlich auf 1.500 MW, reduziert kénnen hingegen
die Brutto-Forderkosten im Erwartungswert, die fiir die ab dem Jahr 2012 zugebaute Leistung

zu zahlen sind, um rund 3,4 Mrd. € im Jahr 2020 reduziert werden.
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9 Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen einer Anpassung

der Forderbedingungen fiir Windenergie Offshore (AP 9)

Der Ausbau der Windenergienutzung auf See in Deutschland hat sich in den letzten Jahren
gegeniiber den urspriinglichen Planungen verzogert. Auf der einen Seite haben erhebliche
technische und organisatorische Herausforderungen, die sich bei der Entwicklung und der
Realisation der ersten Projekte gezeigt haben, die avisierte Ausbaudynamik behindert. Auf der
anderen Seite kann auf Basis der Verzogerungen beim Ausbau davon ausgegangen werden,
dass die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen der Forderung nicht ausreichend waren, um die
notwendigen Anreize fiir potenzielle Investoren zu schaffen und einen entsprechende Dyna-
mik des Ausbaus zu erreichen. Der Offshore-Windenergie soll gemdf3 den politischen Ziel-
vorstellungen im Rahmen der langfristigen Transformation des Elektrizititsversorgungssys-
tems zu einem System mit hohen Anteilen erneuerbaren Energien in Deutschland eine bedeu-
tende Rolle zukommen. Bis zum Ende des Jahres 2020 wird eine installierte Leistung von
etwa 10 GW anvisiert, was einem durchschnittlichen, jéhrlichen Zubau von etwa 1 GW im
Zeitraum 2012 bis 2020 entspricht. Bis zum Jahr 2030 wird eine weitere Erh6hung der instal-
lierten Leistung auf etwa 25 GW angestrebt.

Bereits im Jahr 2006 hatte das Infrastrukturplanungsbeschleunigungsgesetz die Verantwort-
lichkeit fiir die Anbindung der Offshore-Windparks an das Ubertragungsnetz bis Ende des
Jahres 2015 auf die zustdndigen Netzbetreiber iibertragen. Dies fiihrte einerseits zu einer
deutlichen Erleichterung der Anforderungen an die Projektentwickler und andererseits zu
einer erheblichen Verringerung der Kosten fiir potenzielle Investoren im Bereich der Offsho-
re-Windenergie, weil zugleich die Kosten der Anbindung der Anlagen an das Ubertragungs-
netz von den Netzbetreibern iibernommen werden mussten und iiber die Netzentgelte finan-
ziert werden. Mit der Novellierung des EEGp09 wurden weitere erhebliche Verbesserungen
insbesondere der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir den Ausbau der Offshore-
Windenergie Jahren geschaffen. So wurde der Anfangsvergiitungssatz deutlich erhoht. Betrug
dieser nach dem EEGjp4 noch 8,86 Cent je kWh wurde im EEGjgp9 eine Anhebung auf
13 Cent je kWh vorgenommen. Zusétzlich wurde ein sogenannter Sprinter-Bonus in Hohe
von 2 Cent je kWh fiir Anlagen, die vor dem 01.01.2016 in Betrieb genommen werden, als
ergidnzende Zahlung zur Anfangsvergiitung eingefiihrt. De facto erfolgte somit eine Anhebung

des Anfangsvergiitungssatzes auf 15 Cent fiir diese Anlagen.
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Trotz dieser erheblichen Verbesserungen der wirtschaftlichen und organisatorischen Rahmen-
bedingungen in den letzten Jahren kommt der aktuelle EEG-Erfahrungsbericht [BMU
(2011a)] zu dem Ergebnis, dass weitere Anpassungen bei den Rahmenbedingungen der For-
derung innerhalb des EEG notwendig sind, um die Entwicklung von Windenergie-Offshore

zu forcieren. '%°

9.1 Aufgabenstellung und Zielsetzung

Das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie (BMWi) hat die r2b energy consul-
ting GmbH im Rahmen einer Zusatzuntersuchung beauftragt, die Auswirkungen der vorgese-
henen Anderungen der Férderung Windenergie-Offshore im EEG zu untersuchen'?'. Dabei
werden einerseits die Auswirkungen auf die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir Inves-
toren und andererseits die Auswirkungen auf die jdhrlichen Netto-Forderkosten (EEG-
Umlage) sowie auf die kumulierten Netto-Forderkosten liber den gesamten Betriebszeitraum
der Anlagen analysiert. Das EEGyg;, sieht gegeniiber dem EEGygg9 drei wesentliche Anpas-
sungen der Forderung der Windenergie-Offshore vor, die im Rahmen dieser Untersuchung

hinsichtlich ihrer Auswirkungen analysiert werden:

Der Zeitpunkt des Beginns der Degression der Verglitungssitze wird vom 01.01.2015 auf den
01.01.2018 verschoben. Zugleich wird die Degression ab diesem Zeitpunkt von 5 % auf 7 %
p. a. erhoht.

Die Anfangsvergiitung wird durch die Integration des sog. ,Sprinter-Bonus‘ in die Anfangs-

vergiitung von 13 auf 15 Cent je kWh erhoht, was gegeniiber dem EEGgg9 implizit zu einer

120 Dariiber hinaus sind auBerhalb des EEG zwei weitere MaBnahmen zur Beschleunigung des Ausbaus der
Windenergie-Offshore vorgesehen. Einerseits erfolgt eine unbefristete Verpflichtung der Netzbetreiber zur
Errichtung und zum Betrieb des Netzanschluss und der Umlage der Kosten auf die Netzentgelte, was bisher
nur fiir Offshore-Anlagen galt, mit deren Errichtung bis zum 31. Dezember 2015 begonnen worden ist. Ande-
rerseits sollen Verbesserungen bei den Finanzierungmdglichkeiten geschaffen werden. Dies soll durch ein
Sonderprogramm "Offshore Windenergie" mit einem Kreditvolumen von insgesamt 5 Mrd. € zu Marktzinsen

durch die Kreditanstalt fiir Wiederaufbau (KfW) umgesetzt werden.

2! Die zum Zeitpunkt der Beauftragung der Untersuchung ,,vorgesehenen® Anderungen sind mit dem Abschluss

des EEG-Novellierungsverfahrens inzwischen umgesetzt.
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Verldngerung des ,Sprinter-Bonus® auf unbestimmte Zeit fiihrt, wiahrend nach dem EEGjgp9
eine Abschaffung zum 01.01.2016 fiir ab diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommene Anla-
gen geplant war.

Es wird ein sog. optionales Stauchungsmodell fiir Anlagen, die vor dem 1. Januar 2018 in

Betrieb genommen werden, eingefiihrt.'*

Der Anlagenbetreiber erhélt in diesem Fall einen
erhohten Anfangsvergiitungssatz von 19 Cent je kWh fiir einen Zeitraum von acht Jahren ab
Inbetriebnahme, anstatt fiir den urspriinglichen Zeitraum der Anfangsvergiitung von zwolf
Jahren ab Inbetriebnahme einen Anfangsvergiitungssatz von 15 Cent je kWh zu erhalten. Die
Absenkung des Vergiitungssatzes auf die Grundvergiitung setzt beim Stauchungsmodell somit
vier Jahre friither ein. Bei einer Verlidngerung des Zeitraums der Anfangsvergiitung aufgrund
der Regelungen zur Wassertiefe und zur Entfernung von der Kiiste wird, wie bei der ur-

spriinglichen Regelung, auch beim optionalen Stauchungsmodell fiir den relevanten Verldnge-

rungszeitraum ein Vergiitungssatz in Hohe von 15 Cent je kWh gewéhrt.

Wir betrachten im Rahmen der Analysen Anlagen, die zwischen dem 01.01.2012 bis zum
31.12.2020 in Betrieb genommen werden. Bei einem Anspruch von Vergiitungszahlungen fiir
eine Dauer von 20 Jahren zuziiglich des Jahres der Inbetriebnahme fiihrt dies zu einem zu
betrachtenden Zeitraum vom Jahr 2012 bis zum Jahr 2041. Dabei untersuchen wir drei unter-
schiedliche Ausgestaltungen der Forderbedingungen von Windenergie-Offshore, um die

Auswirkungen der vorgesehenen Verdnderungen differenziert betrachten zu konnen:
Die Referenzvariante [Variante EEG 2009] unterstellt die Regelungen des EEGygg9.

Die Variante 1 unterstellt eine Umsetzung der vorgesehenen Regelungen des EEG»y),, aller-

dings ohne Beriicksichtigung des sog. Stauchungsmodells.

Die Variante 2 analysiert die Auswirkungen einer vollstindigen Umsetzung der Regelungen

des EEG2o1» inklusive des optionalen Stauchungsmodells.

122 Dabei ist eine optionale Wahl zwischen ,,normalem* Vergiitungsmodell und dem Stauchungsmodell vorge-
sehen. Aufgrund der wirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit des Stauchungsmodells gegeniiber dem ,,normalen*
Vergiitungsmodell ist davon auszugehen, dass Anlagentreiber sich (iiberwiegend) fiir das Stauchungsmodell

entscheiden werden.
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9.2 Rahmenannahmen und Methodik

Im Rahmen der quantitativen Berechnungen gehen wir gemi3 Vorgaben vom BMWi von
einem jdhrlichen Zubau von jeweils 1.000 MW in den Jahren 2012 bis 2020 unabhéngig von
den unterschiedlichen Varianten des Férdersystems aus.'* Dieses ermoglicht es, die Kosten-
wirkungen der unterschiedlichen Varianten des Fordersystems unabhéngig von ihrer Auswir-
kungen auf die Ausbaudynamik zu analysieren. Der Betriebszeitraum der Anlagen entspricht
dabei entsprechend dem maximalen Zeitraum der Forderung 20 Jahre zuziiglich des

Inbetriebnahmejahres (IBN-Jahres).

Die Tabelle 9-1 zeigt die Hohe der Anfangsvergiitung, die Hohe der Anfangsvergiitung im
Verldngerungszeitraum, die Hohe der Grundvergiitung sowie die Dauer des Anspruchs auf

Anfangsvergiitung.

12 Es wird unterstellt, dass die Leistung innerhalb eines Jahres jeweils gleichverteilt iiber das gesamte Jahr in
Betrieb genommen wird, so dass im jeweiligen Jahr neu in Betrieb genommene Anlagen im Durchschnitt die

Halfte ihrer jahrlichen Volllaststundenzahl erreichen.
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Inbetriebnahmejahr
2012
bis 2015 | 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020
2014
Y Anfangsvergitung* 15,00| 14,25| 11,73| 11,14| 10,58| 10,05| 9,55
£ E-VETEUTUNE | Cent je kwh
- Verldngerte ]
= _ (nominale 15,00( 14,25| 11,73| 11,14| 10,58| 10,05 9,35
= & | Anfangsvergltung Werte)
s 2 Grundvergitung 3,50| 3,33| 3,18| 3,00/ 2,85 2,71 2,57
-
- Dauer der Férderun
D _ Tung Jahre 12| 12| 12| 12| 12| 12| 12
o mit Anfangsvergltung
Anf [t 15,00| 15,00| 15,00 15,00| 13,95( 12,97] 12,06
ATANESVETEWTUNE | cent je kWh
~ Verlangerte )
e Anfangsvergitun (nominale 15,00| 15,00| 15,00 15,00| 13,95( 12,97] 12,06
= £ E £ Werte)
'E Grundvergiitung 3,20 3,500 3,50 3,500 3,26| 3,03 2,82
- ..
Dauer der Farderun
) ) g lahre 12| 12{ 12| 12| 12| 12| 12
mit Anfangsvergiitung
Anfangsvergitung Cent je kwh 13,00| 19,00| 19,00 13,00| 13,95( 12,97] 12,06
4 Verldngerte .
o Anfangsverattun (nominale 15,00| 15,00| 15,00 15,00| 13,95( 12,97| 12,06
g £ E £ Werte)
'E Grundvergitung 3,500 3,500 3,50 3,500 3,26| 3,03 2,82
= | Dauer der Forderung
. . Jahre 8 8 8 8 12 12 12
mit Anfangsvergitung
*Anfangsvergltung inklusive 'Sprinter-Bonus'

Tabelle 9-1:  Hohe der Vergiitungssdtze in Abhdngigkeit der Variante und des

Inbetriebnahmejahres

Die Dauer des Verldangerungszeitraums, in dem die Anlagen die (angepasste) Anfangsvergii-
tung erhalten, ist abhéngig von der Wassertiefe und der Kiistenentfernung der Windenergiean-
lage und somit abhéngig von den konkreten Projekten. Ebenso hingen die zu erwartenden

Volllaststunden von den konkreten Projekten ab.

Bei den Volllaststunden gehen wir bei Offshore-Windenergieanlagen mit IBN-Jahr 2012 von

durchschnittlich 3.600 h im Jahr aus. Bis zum IBN-Jahr 2020 unterstellen wir einen linearen

124

Anstieg auf durchschnittlich 4.000 Volllaststunden im Jahr. ™ Neben einer Zunahme der

124 Die Volllaststunden hingen sowohl vom Standort als auch von der Anlagentechnik und der Verfiigbarkeit ab.

Die unterstellte Erh6hung ist Konsequenz der Nutzung von Standorten mit groBeren Kiistenentfernungen, fiir
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Kiistenentfernung gehen wir auch von einer sukzessiven Zunahme der Wassertiefe bei spite-
ren Inbetriebnahmen aus, wie in Bild 9—1 dargestellt wird. Daraus resultieren geméf3 den
Vorgaben des EEG entsprechende Verldngerungen der Dauer eines Anspruchs auf Anfangs-

.. 125
vergutung.

Auf dieser Basis ergibt sich eine Zunahme der Dauer des Verldngerungszeit-
raums von 5,9 Monaten fiir Anlagen mit einem IBN-Jahr 2012 bis 32,1 Monaten fiir Anlagen

mit einem IBN-Jahr 2020, in dem fiir die Einspeisung der (angepasste) Anfangsvergiitungs-

Verldngerung der Anfangsvergiitung in Monaten

40 Wassertiefe - 40
35 - Kistenentfernung - 35
30 - 30
25 - 25 e
S
£ 29 20 @
15 | | 15 —
10 - - 10
- ™ N |
SR A S AR A MR- L S U L O
9% ) ™ N2 © A ® &) Q
o Y Y Y Y Y Y Y v
O M S S M M O
IBN-Jahr
satz gezahlt wird.
Bild 9—1 Wassertiefe und Kiistenentfernung sowie resultierende Verldingerung der Dau-

er mit Anfangsvergiitung nach IBN-Jahren

Fiir eine Berechnung der Netto-Vergiitungen sind zusétzlich die Vermarktungserldse, d. h. der
Marktwert des eingespeisten Stroms aus den Offshore-Windenergieanlagen, zu beriicksichti-

gen. Diese hdngen einerseits von den Entwicklungen der Strompreise am Grof3handelsmarkt

die ceteris paribus besseren Windbedingungen angenommen werden kdnnen, sowie einer Optimierung der

Anlagentechnik und der Verfiigbarkeit der Anlagen.

'2 Die Dauer des Anspruchs auf Vergiitung der eingespeisten Energie mit dem Anfangsvergiitungssatz verlin-
gert sich fiir jede iiber zwolf Seemeilen hinausgehende volle Seemeile, die die Anlage von der Kiistenlinie
entfernt ist, um 0,5 Monate und fiir jeden iiber eine Wassertiefe von 20 Metern hinausgehenden vollen Meter

Wassertiefe um 1,7 Monate.
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(base-Notierung) und andererseits von der sog. Wertigkeit und den Vermarktungskosten der

Windenergie-Offshore ab.

Einen Uberblick iiber die in den Berechnungen unterstellte Strompreisentwicklung am GroB-
handelsmarkt und des durchschnittlichen Marktwertes des eingespeisten Stroms aus den
Offshore-Windenergieanlagen jeweils in nominalen Geldwerten des jeweiligen Jahres und
realen Geldwerten des Jahres 2011 gibt Bild 9—2. Dabei wurde vereinfachend eine konstante
Wertigkeit der Einspeisung von Offshore-Windenergieanlagen in Hohe von 90 % der base-
Notierung am GroBhandelsmarkt, real konstante Vermarktungskosten in Hohe von 5 €591 je
MWh sowie eine Inflationsrate von 1,75 % unterstellt. Bei den realen Strompreisen am GroB3-
handelsmarkt sind wir von einem Anstieg von 60 €5;; je MWh im Jahr 2012 auf 75 €5¢1; je
MWh im Jahr 2030 und anschlieBender Konstanz ausgegangen.

140 - Nominaler Strompreis - base-Notierung
Realer Strompreis - base-Notierung
120 - Nominaler Marktwert
100 - Reale Marktwert
-
S 80 -
=
2 60 -
W
40 -
20 -
O T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T |

O A 0 A N L S O
A RPN L G e PR S
D7 AT ADT ADT ADT DT DT D
Jahr

SGFS RSN R e W@?‘

Bild 9—2 Entwicklung der Strompreise und des spezifischen Marktwerts der Einspeisung
aus Offshore-Windenergieanlagen von 2012 bis 2041

Wie Bild 9—2 zeigt, liegt der (nominale) Vermarktungswert der Einspeisung aus Offshore-
Windenergieanlagen erheblich iiber der Grundvergiitung, die je nach Variante und
Inbetriebnahmejahr der Anlagen zwischen 3,5 und 2,57 Cent je kWh betrdgt. Die minimale
Hohe der nominalen Anfangsvergiitung ergibt sich in der Referenzvariante (EEGgg) fiir
Anlagen mit IBN-Jahr 2020 und belduft sich fiir diese Anlagen auf 9,55 Cent je kWh und
wird letztmalig im Jahr 2035 gewéhrt. Der durchschnittliche nominale Vermarktungswert bei

Direktvermarktung liegt in dem entsprechenden Jahr bei 95,48 € je MWh. Damit liegt die
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Hohe der Anfangsvergiitung fiir alle Varianten und alle IBN-Jahre {iber dem Vermarktungs-
wert im relevanten Zeitraum. Daher gehen wir in den nachfolgenden Berechnungen davon
aus, dass Betreiber von Offshore-Windenergieanlagen, solange der Anspruch auf Anfangs-
verglitung (inklusive Verldngerungszeitraum) besteht, in der Festpreisvergiitung verbleiben
und anschlieend in die Direktvermarktung wechseln. Nach dem Wechsel in die Direktver-

marktung fallen keine weiteren Brutto- und Nettovergiitungszahlungen an.'%°

Bei der Ableitung von jdhrlichen Netto-Vergiitungszahlungen verwenden wir reale Geldwerte
des Jahres 2011. Dabei wird eine Inflationsrate von 1,75 % p. a. angenommen. Im Gegensatz
zu einer Verwendung von nominalen Werten wird durch dieses Vorgehen sowohl eine Inflati-
onsbereinigung als auch eine Normierung der jéhrlichen Werte auf eine vergleichbare, ein-
heitliche Bezugsgrofle ermdglicht. Bei der Darstellung von aggregierten Werten {iber mehrere
Jahre ist aus 0konomischer Sicht zusétzlich eine Diskontierung vorzunehmen, da sowohl aus
betriebswirtschaftlicher als auch volkswirtschaftliche Perspektive Zahlungen zu spiteren
Zeitpunkten einen geringeren Wert als Zahlungen zu fritheren Zeitpunkten haben. Im Rahmen
der Analysen verwenden wir einen volkswirtschaftlichen realen Zinssatz in Hohe 4 % p. a.'”’

zur Diskontierung von zukiinftigen Zahlungen, um auf dieser Basis Barwerte der Netto-

Forderkosten zu berechnen.

2% In zahlreichen Studien werden anstelle der Netto-Vergiitungszahlungen die sog. Differenzkosten von EEG-
Anlagen angegeben. Hierbei ist in der Regel aufgrund einer unzureichenden Darstellung der Annahmen und
Methodik unklar, ob negative Differenzkosten in den Berechnungen beriicksichtigt werden. Negative Diffe-
renzkosten ergeben sich dann, wenn der Vermarktungswert der jeweiligen EEG-Anlagen hoher als die
Einspeisevergiitungen sind, so dass sich theoretisch bei Verbleib der Anlagen in der Festpreisvergiitung Kos-
tenreduktionen fiir die Férderung ergeben wiirden. Da davon auszugehen ist, dass die Anlagen in diesem Fall
aber in die Direktvermarktung wechseln, ergeben sich daraus keine Verringerung der Forderkosten, die von
den Verbrauchern zu tragen sind, sondern ausschlieBlich Mehrerlése der EEG-Anlagenbetreiber. Somit miis-
sen bei einer korrekten Vorgehensweise bei der Berechnung der Brutto- und Netto-Forderkosten fiir diese

Anlagen die entsprechenden Werte gleich Null gesetzt werden.

127 Der volkswirtschaftliche reale Zinssatz bzw. Diskontierungsfaktor ist eine hypothetische GréBe, mit dem eine

Diskontierung von Zahlungen zu unterschiedlichen Zeitpunkten aus gesamtwirtschaftlicher Sicht vorgenom-
men wird. In der Regel wird ein volkswirtschaftlicher Zinssatz zwischen 2 und 5 % p.a. gewéhlt, der damit

deutlich unter betriebswirtschaftlichen Zinssétzen liegt.
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9.3  Auswirkungen der vorgesehenen Anpassungen auf die

Wirtschaftlichkeit und Kosten der Forderung

9.3.1 Verbesserung der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir Investoren

Die Verbesserungen der Forderbedingungen fiir Offshore-Windenergie sollen einer Forcie-
rung des Ausbaus der Offshore-Windenergie durch eine Erhéhung der Renditen fiir Investo-
ren dienen. Daher ist zunédchst die Frage zu stellen, in welchem Umfang die vorgesehen Ver-
dnderungen im EEGy;, zu diesem Ziel beitragen. Als Indikator wird die Erhhung des Bar-
wertes der Einnahmen als diskontierte Summe aus den Forderzahlungen und den Vermark-
tungserlose nach einem Wechsel in die Direktvermarktung iiber den gesamten Betriebszeit-
raum der Anlage betrachtet. Das Ausmal} der Verbesserung der wirtschaftlichen Rahmenbe-
dingungen wird im Folgenden fiir den relevanten Fall ermittelt, dass die EEG-
Anlagenbetreiber nach Ablauf des Anspruchs auf die Anfangsvergiitung (inklusive Verlédnge-
rungszeitraum) in die Direktvermarktung wechseln. Daneben héngt die Erhdhung des Bar-

ab. Hierbei werden drei

werts der Einnahmen vom anzusetzenden kalkulatorischen Zinssatz
unterschiedliche kalkulatorische reale betriebswirtschaftliche Zinssdtze in H6he von 8 %,

10 % und 12 % unterstellt, um eine realistische Bandbreite abzudecken.

Bild 9—3 zeigt die Erhohung des Barwertes der Einnahmen aus Verglitungszahlungen und
Vermarktungserlosen (nach dem Wechsel in die Direktvermarktung) durch die Anpassungen
der Forderbedingungen in den Varianten 1 und 2 gegeniiber der Referenzvarianten (EEG2g9)

in Abhdngigkeit des IBN-Jahres sowie des kalkulatorischen Zinssatzes.

128 Der kalkulatorische Zinssatz ergibt sich aus einer Gewichtung des bei der Finanzierung des Projekts anzuset-
zenden Fremdkapital- und Eigenkapitalzinssitze unter Beriicksichtigung des Anteils an Fremd- und Eigenka-
pitalfinanzierung. Diese variieren somit in Abhédngigkeit der Renditeerwartungen des Investors sowie der

Maoglichkeiten und Konditionen der Fremdkapitalfinanzierung.
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Bild 9—3 Erhéhung des Barwerts der Einnahmen gegeniiber der Referenzvariante in

Abhdingigkeit des kalkulatorischen Zinssatzes und des IBN-Jahres

In der Variante 1 (Bild 9—3 - linke Seite) ergeben sich erst ab dem Jahre 2015 Verdnderun-
gen gegeniiber der Referenzvariante, da im Gegensatz zu den Regelungen des EEGp9 die
Degression in Hohe von 5 % nicht bereits zu Beginn des Jahres 2015 einsetzt. Der Barwert
der Einnahmen erh6ht sich dadurch um etwas weniger als 5 %. Fiir Anlagen, die im Jahr 2016
in Betrieb genommen werden, erhoht sich der Wert nochmals erheblich, weil einerseits auch
2016 keine Degression der Vergiitungssidtze vorgenommen wird und andererseits der ,Sprin-
ter-Bonus‘ durch die Integration in die Anfangsvergiitung implizit erhalten bleibt. In Summe
ergibt sich dadurch eine Erhohung des Barwerts der Einnahmen um ca. 25 % in der Variante 1
gegeniiber dem EEGjgp9. Bis zum Jahr 2017 steigt dieser Wert nochmals, weil wiederum
keine Degression der Vergiitungssidtze vorgenommen wird und liegt dann bei rund 30 %.
AnschlieBend verringert sich die Differenz zwischen der Referenzvariante und der Variante 1
sukzessive wieder, weil ab dem Jahr 2018 eine Degression der Anfangsvergiitungssétze von
7 % p. a. und somit um 2 %-Punkte mehr als gemal EEG;g09 vorgenommen wird. Aber auch
2020 liegen die Einnahmen in Variante 1 mit ca. 23 % noch deutlich hoher als in der Refe-
renzvariante. Der Einfluss der Hohe des kalkulatorischen Zinssatzes auf die Ergebnisse ist
marginal, weil die Vergilitungsdauer der Anfangsvergiitung in der Referenzvariante und der

Variante 1 identisch sind.

In der Varianten 2 (rechte Seite des Bild 9—3), bei der die vorgesehenen Anpassungen inner-
halb des EEGyg12 vollstindig beriicksichtigt sind, werden durch die Einfiihrung des sog. Stau-
chungsmodells zusétzliche Erhéhungen des Barwerts der Einnahmen der Betreiber von

Offshore-Windenergieanlagen induziert. Bereits kurzfristig ergeben sich fiir Anlagen, die
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zwischen 2012 und 2014 in Betrieb genommen werden, Erh6hungen des Barwertes der Ein-
nahmen in Abhéngigkeit vom kalkulatorischen Zinssatz zwischen ca. 10 und 13 % gegeniiber
dem EEGjgp9. Bis zum IBN-Jahr 2017 nimmt diese Erhéhung des Barwerts der Einnahmen
gegeniiber der Referenzvariante nochmals erheblich zu, so dass im Maximum Erhéhungen
des Barwertes der Einnahmen gegeniiber dem EEGyp09 zwischen 45 und 50 % resultieren.
Dies ergibt sich aus der Kombination der positiven Effekte des Stauchungsmodells auf die
betriebswirtschaftliche Rentabilitdt und den bereits bei der Variante 1 dargestellten positiven
Effekten der verzogerten Degression und impliziten Beibehaltung des Sprinterbonus durch
dessen Integration in die Anfangsvergiitung. AnschlieBend - ab dem Jahr 2018 - verringern
sich die Erhohungen der Barwerte der Einnahmen gegeniiber der Referenzvariante auf die
Werte in Variante 1, weil das Stauchungsmodell auslduft und die Vergiitungsregeln fiir ab
diesem Zeitpunkt neu in Betrieb genommen Anlagen identisch zur Varianten 1 sind. Wéhrend
des Zeitraums der Forderung mit dem Stauchungsmodell (2012 bis 2017) ist die Relevanz des
kalkulatorischen Zinssatzes deutlich ausgeprégt, weil die Vergiitungszahlungen implizit vor-
gezogen werden und der wirtschaftliche Vorteil dieses Vorziehens umso hoher ist, je hoher

der unterstellte, kalkulatorische Zinssatz angesetzt wird.

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass die Einfilhrung des Stauchungsmodells den Barwert
der Einnahmen fiir Investoren in Offshore-Windenergie, die in den nidchsten Jahren Anlagen
errichten, bereits kurzfristig erheblich erhoht. Dieses wird zu einer Verbesserung der wirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen fiihren und die Ausbaudynamik vermutlich bereits kurzfris-
tig forcieren. Zugleich werden durch die Integration des Sprinterbonus in die Anfangsvergii-
tung und die zeitliche Verschiebung der Degression der Verglitungssitze die wirtschaftlichen
Rahmenbedingungen fiir Investitionen in Windenergie-Offshore gegeniiber dem EEG2g9
auch fiir Anlagen mit spiteren IBN-Jahren deutlich verbessert. Insbesondere in den Jahren
2015 bis 2017, in denen neu in Betrieb genommene Anlagen von sdmtlichen Verdnderungen
profitieren konnen, ergeben sich ceteris paribus deutlich bessere Rahmenbedingungen fiir
Investoren hinsichtlich der Renditeerwartung gegeniiber dem EEGyg9. Nach dem Wegfall der
Forderung mit dem Stauchungsmodell reduzieren sich ab dem 01.01.2018 die wirtschaftlichen
Verbesserungen zwar erheblich, bleiben mit Erhohungen des Barwerts der Einnahmen von
iiber 20 % gegeniiber dem EEG»gg9 aber in erheblichem Umfang wirksam. Das Ziel, die Aus-
baudynamik bei Windenergie-Offshore durch die Anpassungen im EEG zusétzlich zu stimu-
lieren, wird somit kurz- und mittelfristig wohl erreicht werden konnen. Fiir den Fall, dass die

wirtschaftlichen Anreize durch die Forderung auf Basis des EEGyg09 zu gering waren und eine



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 219

Kostendegression bei der Errichtung, bei der Finanzierung und beim Betrieb der Anlagen erst
mittel- bis langfristig zu erwarten sind, konnen die Anpassungen somit den effektiven Ein-
stieg in die Nutzung der Windenergie-Offshore ermoglichen. Gleichzeitig besteht allerdings
die inhdrente Gefahr, dass sich durch die kurz-, mittel- und langfristigen Verbesserungen der
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen einerseits unerwiinschte Mitnahmeeffekte fiir Investo-
ren ergeben und andererseits ggf. ein dynamischer Ausbau der Windenergie-Offshore initiiert
wird, ohne dass Kostenreduktionen zu Verringerungen der Forderkosten, die von den Ver-
brauchern zu zahlen sind, genutzt werden. Vor diesem Hintergrund scheint eine fortlaufende
Analyse der Angemessenheit der Forderbedingungen zwingend erforderlich, um unerwiinsch-
ten Entwicklungen in diesen Bereichen durch entsprechende Anpassungen rechtzeitig begeg-

nen zu konnen.

9.3.2 Auswirkungen der vorgesehenen Anpassungen auf die Wirtschaftlichkeit

und Kosten der Forderung

Die Verbesserungen der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen der Férderung fiir potenzielle
Investoren durch eine geringe zukiinftigen Absenkung der Vergiitungszahlungen (Variante 1)
und ein zusitzliches zeitliches Vorziehen der Vergiitungszahlungen durch die Einfithrung des
Stauchungsmodells (Variante 2) werden zugleich zu einer Erh6hung der Netto-Forderkosten

fiihren, die im Rahmen der EEG-Umlage von den Verbrauchern zu tragen sind.

Bild 9—4 zeigt die realen Netto-Vergiitungszahlungen bei einem jdhrlichen Zubau von
1.000 MW p. a. in den Jahren 2012 bis 2020 iiber den gesamten Vergiitungszeitraum der
Anlagen. In der Referenzvariante steigen die Vergiitungszahlungen bis 2015 auf rund
1,1 Mrd. €011 an. AnschlieBend flacht der Anstieg bis 2020 erheblich ab und erreicht im
Maximum im Jahr 2020 knapp 1,6 Mrd. €,011. Neben der Inflationsbereinigung bei der Be-
rechnung von realen Werten und dem Anstieg der Strompreise am Grofhandelsmarkt, was zu
einer Erhohung des Marktwerts der Einspeisung aus Offshore-Windenergieanlagen fiihrt, ist
diese Abflachung insbesondere Resultat der mit dem Jahr 2015 einsetzenden Degression der
Vergilitungssitze sowie der Abschaffung des Sprinter-Bonus fiir Neuanlagen zu Beginn des
Jahres 2016. Weil in den Berechnungen nur Anlagen, die bis 2020 in Betrieb genommen
werden, beriicksichtigt werden, verringern sich die Netto-Vergiitungszahlungen anschlieBend

sukzessive und laufen bis zum Jahr 2035 aus.
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3.000 - M Referenzvariante Variante 1 Variante 2

Bild 9—4 Reale Netto-Vergiitungszahlungen der Férderung Offshore-Windenergie bei
Zubau von 1.000 MW p.a. zwischen 2012 und 2020

In der Variante 1 liegen die realen Netto-Vergiitungszahlungen beginnend mit dem Jahr 2015
als Folge der Integration des Sprinter-Bonus in die Anfangsvergilitung und der spiter einset-
zenden Degression kontinuierlich iiber der Referenzvariante. Daher ist die in der Referenzva-
riante vorhandene Abflachung des Anstiegs der realen Netto-Forderkosten ab 2015/16 in der
Variante 1 deutlich weniger stark ausgeprdgt und die realen Netto-Forderkosten steigen bis
2020 auf etwa 2,1 Mrd. €,9;;. Damit liegen sie etwa 500 Mio. €,¢;; liber der Referenzvariante,
wobei der Unterschied langfristig erhalten bleibt und sich erst bei Auslaufen des Anspruchs
der Anlagen auf die Anfangsvergiitung (inklusive Verldngerungszeitraum) sukzessive verrin-

gert.

In der Variante 2, also der vorgesehenen Regelung im EEGyg», liegen die Netto-Forderkosten
bereits im Jahr 2012 {iber der Referenzvariante und erreichen im Maximum im Jahr 2020 mit
etwa 2,8 Mrd. €01, fast den doppelten Wert der Referenzvariante. Durch die Verkiirzung der
(minimalen) Dauer der Anfangsvergiitung im Stauchungsmodell auf acht Jahre verringern
sich die Netto-Vergiitungszahlungen zwar nach dem Jahr 2020 schneller, sinken allerdings
tiber den gesamten Vergilitungszeitraum nicht merklich unter das Niveau in der Referenzvari-
ante. Es wird deutlich, dass die Verkiirzung des Vergiitungszeitraums der Anfangsvergiitung
nicht die Erhéhung der Anfangsvergiitungssidtze im Rahmen des Stauchungsmodells sowie
das verzogerte Einsetzen der Degression und die implizite Beibehaltung des Sprinter-Bonus

kompensieren kann. Somit fiihren die Erhéhungen im Rahmen der Novellierung des EEG
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vorgesehen Anderungen bei der Férderung Windenergie-Offshore, zu erheblichen Mehrbelas-
tungen fiir die Verbraucher. Diese Mehrbelastungen werden insbesondere bis 2025 relevant.
Die Mehrbelastungen in der Variante 1 und 2 gegeniiber der Referenzvariante sind nochmals
in Bild 9—35 dargestellt. Es wird deutlich, dass die Einfithrung des Stauchungsmodells insbe-
sondere in den nichsten Jahren zu erheblichen Erhéhungen der realen Netto-
Vergiitungszahlungen, die im Rahmen der EEG-Umlage auf die Endverbraucher umgelegt

werden, fihren wird.

1.400 Variante 1 Variante 2
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Bild 9—5 Erhohung der absoluten realen EEG-Umlage in der Variante 1 und 2 gegen-
tiber dem EEG 999

Betrachtet man die Summe der realen Netto-Forderkosten {iber den gesamten Vergiitungszeit-
raum (Bild 9—6) belaufen sich diese bereits in der Referenzvariante auf 19,4 Mrd. €,¢;;. In
der Variante 1 ergibt sich eine weitere Erhohung um 7,2 Mrd. €,01;. Die zusétzliche Steige-
rung in der Variante 2 gegeniiber der Variante 1 um 1,4 Mrd. €,¢;; sind vergleichsweise

geringfiigig.
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M Referenzvariante Variante 1 Variante 2
175 Mit volkswirtschaftlichen Zinssatz
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Bild 9—6 Kumulierte reale und mit volkswirtschaftlichem Zinssatz diskontierte Netto-
Vergiitungszahlungen

Zugleich wird allerdings deutlich, dass die Verbesserungen der Rahmenbedingungen fiir
Investoren in Offshore-Windenergie im Rahmen der Novellierung mit erheblichen zusitzli-
chen Kostenbelastungen der Verbraucher verbunden sind. Zieht man als Indikator der zusitz-
lichen Kostenbelastungen die kumulierten mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz diskon-
tierten Netto-Vergilitungszahlungen heran, steigen diese von 13,3 Mrd. €30;1 nach dem
EEG2009 um 6,1 Mrd. €591; auf 19,4 Mrd. €,;; nach dem EEGy,. Dieses entspricht einer
Erh6hung der Belastungen fiir Verbraucher von mehr als 45 %. Spétestens mit dieser weiteren
Verbesserung der Forderbedingungen der Windenergie-Offshore im Rahmen der Novellie-
rung des EEGyg12 wird die Offshore-Windenergie mittelfristig zu einem wesentlichen Treiber
der EEG-Umlage, wenn die avisierte installierte Leistung von 10 GW im Jahr 2020 erreicht

werden sollte.

9.4  Zusammenfassung und Bewertung

Die Verbesserung der wirtschaftlichen Anreize fiir Investoren in Windenergie-Offshore im
Rahmen der EEG-Novelle wird zusétzliche Impulse fiir einen dynamischen Ausbau geben.

Kurzfristig folgen diese Impulse insbesondere aus der Einfiihrung des optionalen Stau-
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chungsmodells. Mittel- und langfristig werden diese im Vergleich zu den Regelungen des
EEGjp09 durch eine implizite Beibehaltung des Sprinter-Bonus mittels der Erhohung der

Anfangsvergiitung und den verdnderten Degressionsregeln weiter verstérkt.

Zugleich sind mit diesen Verdnderungen zusitzliche Belastungen der Endverbraucher im
Rahmen der EEG-Umlage in erheblichem Ausmal} verbunden. Insbesondere in den Jahren bis
2020 kann dies zu einer weiteren Erhohung der EEG-Umlage von rund 1 Mrd. €,y fiihren.
Ohne Berticksichtigung von Verdnderungen der Ausbaudynamik steigen bei einem Zubau von
jeweils 1.000 MW in den Jahren von 2012 bis 2020 die mit einem volkswirtschaftlichen
Zinssatz diskontierte Summe der Netto-Forderkosten iiber den gesamten Betriebszeitraum um

mehr als 45 % auf 19,4 Mrd. €591;.

Vor diesem Hintergrund empfehlen wir, sowohl die Dynamik des Zubaus als auch die tatsdch-
liche Kostenentwicklung in den néichsten Jahren einem stetigen Evaluierungsprozess zu un-
terziehen und die Forderbedingungen ggf. kurzfristig anzupassen. Insbesondere ist die inhi-
rente Gefahr gegeben, dass Kostenreduktionen in den néchsten Jahren nicht durch entspre-
chende Reduktionen der Vergiitungssitze kompensiert werden. Dies kann einerseits zu erheb-
lichen unerwiinschten Mitnahmeeffekten durch Anlagenbetreiber fithren. Andererseits kann
sich die Ausbaudynamik vom gewiinschten Zielpfad entfernen. Dieses wire insbesondere in
der frithen Entwicklungsphase, in der eine Férderung mit Vergiitungssitzen weit oberhalb des
Marktwertes der erzeugten Energie erforderlich ist, nicht wiinschenswert und koénnte zu einer

weitaus stirkeren Belastung der Verbraucher im Rahmen der EEG-Umlage fiihren.



224 BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 coNsenTec/r2b/FGH

10  Zusatzuntersuchung der Kostenwirkungen der bestehenden

EEG-Anlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010
(AP 10)

10.1 Hintergrund

Das EEG ist seit dem Jahr 2000 das wichtigste Instrument zur Forderung der Stromerzeugung
aus regenerativen Energiequellen und hat eine erhebliche Ausweitung des Anteils von erneu-
erbaren Energien an der Stromversorgung bewirkt. So konnte die Stromerzeugung aus erneu-
erbaren Energien von knapp 40 TWh im Jahr 2001 auf tiber 100 TWh im Jahre 2010 mehr als

verdoppelt werden.

Mit dieser Entwicklung ging zugleich eine erhebliche Ausweitung der Forderkosten von
erneuerbaren Energien einher. Im Jahre 2001 lagen die Brutto-Forderkosten bei knapp

1,6 Mrd. € und sind bis zum Jahr 2010 auf etwa 13 Mrd. € angestiegen.

Bild 10—1 zeigt die Entwicklung der Stromeinspeisung von und der Brutto-Forderkosten fiir
EEG-Anlagen in den Jahren 2001 bis 2010. Einerseits ist die erhebliche Zunahme der Strom-
einspeisung aus EEG-Anlagen im Zeitverlauf zu erkennen. Andererseits wird aber auch eine

tiberproportionale Zunahme der Brutto-Forderkosten deutlich.
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Bild 10—1  Entwicklung der Stromeinspeisung von und der Brutto-Forderkosten fiir EEG-

Anlagen in den Jahren 2001 bis 2010
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Die Forderung der erneuerbaren Energien im Rahmen des EEG hat nicht nur eine kurzfristige
Belastung der Verbraucher zur Folge, sondern fiihrt aufgrund der Dauer des Vergiitungsan-
spruchs der EEG-Anlagen von in der Regel 20 Jahren zuziiglich des Inbetriebnahmejahres
(IBN-Jahr) zu einer langfristigen Belastung der Verbraucher iiber die Zahlung der EEG-
Umlage. Somit fallen in den néchsten Jahren und Jahrzehnten Brutto- und Netto-Forderkosten
bereits - unabhingig vom weiteren Ausbau der erneuerbaren Energie - fiir die bestehenden

EEG-Anlagen in erheblichem Umfang an.

Im Rahmen einer Zusatzuntersuchung hat das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Techno-
logie (BMWi) die r2b energy consulting GmbH beauftragt, die in Zukunft - ab dem Jahr 2012
- anfallenden Kosten der Forderung fiir die bereits bestehenden EEG-Anlagen (mit Inbetrieb-
nahme bis Ende 2010), die von den Verbrauchern im Rahmen der EEG-Umlage zu tragen
sind, zu ermitteln. Hierbei sollten sowohl die jéhrlichen Netto-Forderkosten als auch die
kumulierten Netto-Forderkosten der EEG-Anlagen iiber den verbleibenden Zeitraum mit

Anspruch auf Vergilitungszahlungen ermittelt werden.

10.2 Methodik und Rahmenannahmen

Die Hohe der zukiinftigen Netto-Forderkosten der Bestandsanlagen héngt einerseits von der
Hohe der eingespeisten Mengen, die im Rahmen des Festpreisvergiitungsmodells des EEG

verglitet werden, und andererseits von den Vermarktungserldsen fiir diese Strommengen ab.

Als Datengrundlage fiir die Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010
wurde die EEG-Anlagendatenbank der r2b energy consulting GmbH verwendet. Diese basiert
auf den von den Ubertragungsnetzbetreibern verdffentlichten EEG-Anlagenstamm- und EEG-
Anlagenbewegungsdaten diverser Jahre, den von der Bundesnetzagentur verdffentlichten
Zahlen zu gemeldeten neu installierten PV-Anlagen sowie weiteren Verdffentlichungen.
Diese Datengrundlage ermdoglicht es, eine differenzierte Betrachtung aller bis Ende 2010 in
Betrieb befindlichen EEG-Anlagen - u. a. unter Beriicksichtigung der Anlagentechnologie,
des Inbetriebnahmejahres, der Hohe der Vergiitungssitze und der vermiedenen Netznutzungs-
entgelte - vorzunehmen. Die zu erwartenden Volllaststunden fiir die einzelnen Anlagen wur-
den auf Basis historischer Auslastungen sowie weiterer zusétzlicher Quellen zu durchschnitt-
lichen Volllaststunden und deren Entwicklungen abgeleitet. Dabei wurde fiir Windenergie-,
Fotovoltaik und Wasserkraftanlagen ein Normaljahr hinsichtlich der meteorologischen Be-

dingungen unterstellt.
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Im Rahmen der Berechnungen gehen wir davon aus, dass die bestehenden EEG-Anlagen
solange nach dem Festpreisvergiitungsmodell des EEG gefordert werden, bis die durch die
EEG-Anlagenbetreiber realisierbaren Erlose auf dem Wettbewerbsmarkt (zzgl. vermiedener
Netznutzungsentgelte) hoher als die jeweiligen Vergiitungssétze nach dem EEG sind und die
Anlagenbetreiber somit einen Anreiz haben, den eingespeisten Strom ggf. iiber externe
Dienstleister direkt zu vermarkten. Alternative Vermarktungsoptionen, wie die Direktver-
marktung unter Beriicksichtigung des Griinstromprivilegs, eine Vermarktung im Rahmen des
Marktpramienmodells oder bei PV-Anlagen ein Eigenverbrauch unter Verwendung der Rege-
lungen zur Eigenverbrauchsforderung, werden nicht explizit beriicksichtigt. Sollten Anlagen-
betreiber eine der genannten Optionen wihlen, miissen fiir diese zusétzliche Anreize geschaf-
fen werden, was ceteris paribus zusitzliche Kosten verursacht. Diese zusétzlichen Kosten
miissen entweder direkt tiber die EEG-Umlage oder indirekt z. B. {iber die Netzentgelte kom-
pensiert werden. Das gewihlte Vorgehen fiihrt somit tendenziell zu einer geringfiigigen Un-
terschdtzung der tatsdchlichen Kosten. Dariiber hinaus nehmen wir an, dass ein Betrieb der
EEG-Anlagen (mindestens) iiber den gesamten Zeitraum mit Vergilitungsanspruch - in der
Regel 20 Jahre - gegeben ist. Vorzeitige Stilllegungen - z. B. im Rahmen eines Repowering

von Windenergieanlagen - werden somit explizit nicht beriicksichtigt.

Sowohl zur Ermittlung der Brutto-Forderkosten als auch zur Berechnung der Netto-
Forderkosten miissen zusétzliche Annahmen zur Entwicklung des Vermarktungswertes der
EEG-Anlagen getroffen werden. Die Entwicklung des realisierbaren Vermarktungswertes
beeinflusst einerseits die Entscheidung von EEG-Anlagenbetreibern, ob ein Wechsel in die
Direktvermarktung erfolgt. Somit ist ein direkter Einfluss auf die Hohe der eingespeisten
Strommenge durch EEG-Anlagen, die im Festpreisvergiitungsmodell des EEG Vergiitungs-
zahlungen erhalten, gegeben. Dies beeinflusst wiederum direkt die Brutto-Forderkosten.
Andererseits ist der Vermarktungswert unter Berilicksichtigung der vermiedenen Netznut-
zungsentgelte von den Brutto-Forderkosten zur Ermittlung der Netto-Forderkosten abzuzie-
hen. Der Vermarktungswert der EEG-Anlagen hingt sowohl von den Strompreisentwicklun-
gen am GroBhandelsmarkt als auch von der sog. Wertigkeit und den Vermarktungskosten der

Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen ab.

Bei der Entwicklung am GroBhandelsmarkt unterstellen wir einen moderaten Preisanstieg bis

2030 und anschlieBende Konstanz der realen Strompreise (Bild 10—2).



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 227
140 Nominaler Strompreis
120 Realer Strompreis
100 -
£
= 80 -
=
2 60
W
40 -
20
O T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T 1
U TS e T A T ST - TP VR SN - BEPA. SN
A MNP L QYOO PP X
B B R R I A R R
Jahr
Bild 10—2  Nominale und reale Strompreisentwicklung am Grofshandelsmarkt (base-

Notierung) von 2012 bis 2041

Ausgehend von einem realen Strompreis am Groflhandelsmarkt (base-Notierung) von knapp

60 €,011 je MWh steigt dieser bis 2020 auf 70 €501, je MWh und auf 75 €541, je MWh bis zum

Jahr 2030.

Bei der Wertigkeit, d. h. des fiir die Einspeisung iiber das Jahr durchschnittlich erzielbaren

Marktpreises, und den Vermarktungskosten unterstellen wir fiir jede EE-Technologie unter-

schiedliche Werte (Tabelle 10-1).

Wertigkeit in % der |Vermarktungskosten
base-Notierung in €501, je MWh
Biomasse 100% 1,0]
Wasserkraft 100% 1,0|
Gase 100% 1,0|
Geothermie 100% 1,0|
Windenergie Onshore 85% 5,0|
Windenergie Offshore 90% 3,0|
PV 100% 5,0|

Tabelle 10-1 Wertigkeit und reale Vermarktungskosten der unterschiedlichen EE-

Technologien

Vereinfachend haben wir angenommen, dass diese {iber die Jahre konstant bleiben.
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10.3 Ergebnisse'®

10.3.1 Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen

Das Bild 10—3 stellt die Entwicklung der jédhrlich eingespeisten Energie aus EEG-
Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende 2010, die grundsétzlich einen Anspruch auf
Vergilitungszahlungen nach dem EEG haben, im Zeitverlauf dar. Dabei wurde eine Differen-

zierung nach EE-Technologien vorgenommen.
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Bild 10—3  Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergiitungsan-
spruch von 2012 bis 2030

Die Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergiitungsanspruch bleibt zunédchst bis zum
Jahr 2020 anndhernd konstant. Anschlieend verlieren EEG-Anlagen, die in frithen Jahren
zugebaut wurden, sukzessive nach 20 Jahren ihren Vergiitungsanspruch. Hiervon sind zu-
nichst im Wesentlichen Windenergieanlagen Onshore und Biomasseanlagen betroffen. Insbe-

sondere fiir einen Grofteil der Einspeisung aus Fotovoltaik-Anlagen besteht ein Anspruch auf

' Die Zahlenwerte zu den im Folgenden grafisch dargestellten Ergebnissen sind in Anhang A in Tabellen

dargestellt.
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Vergilitungszahlungen bis zum Ende des nédchsten Jahrzehnts, weil ein Zubau in groflerem

Umfang erst in den letzten Jahren erfolgte.

Wie Bild 10—4 zeigt, werden zukiinftig nicht alle EEG-Bestandsanlagen die garantierten
Vergilitungszahlungen in Anspruch nehmen. Ein Teil wird in die Direktvermarktung wech-
seln, weil die EEG-Anlagenbetreiber als Folge des Anstiegs der Strompreise am Grof3han-
delsmarkt dort hohere Einnahmen erzielen konnen. Dieses gilt in den néchsten Jahren insbe-
sondere flir die EE-Technologien Windenergie Onshore, Wasserkraft und Gase (Deponie-,
Klér- und Grubengas) sowie ab dem Jahr 2020 fiir einige Biomasseanlagen. Neben dem An-
stieg der Strompreise am GroBhandelsmarkt wurde dabei fiir Windenergieanlagen On- und
Offshore zusitzlich die Reduktion der Vergiitungszahlungen nach Ablauf des Zeitraums der
Anfangsvergiitung berticksichtigt.
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Bild 10—4  Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergiitungszah-
lungen von 2012 bis 2030

Diese Entwicklung fiihrt u. a. dazu, dass es sich bei den im Festpreisvergiitungsmodell ver-
bleibenden EEG-Bestandsanlagen zunehmend um Anlagen mit Anspruch auf hohe Vergii-
tungssitze, wie PV-Anlagen und Biogasanlagen, handelt. Diese Anlagen sind sowohl bei
heutigen als auch bei zukiinftig zu erwartenden Strompreisen am GroBhandelsmarkt so weit
von der Wettbewerbsfahigkeit entfernt, dass ein Wechsel in die Direktvermarktung - ohne
zusdtzliche Forderung - iiber den gesamten Zeitraum des Vergiitungsanspruchs keine Option

darstellt.
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10.3.2 Entwicklung der Brutto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen

Unter Berlicksichtigung der jeweiligen Vergiitungssitze konnen aus der Entwicklung der
Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen, die in der Festpreisvergiitung verbleiben, die Brutto-

Vergiitungszahlungen abgeleitet werden.

In Bild 10—S5 ist die Entwicklung der realen Brutto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen
von 2012 bis 2030 differenziert nach EE-Technologien dargestellt. Im Jahr 2012 liegen die
Brutto-Forderkosten der Bestandsanlagen mit Inbetriebnahme bis Ende 2010 bei rund
15,6 Mrd. €,¢;;. Die Brutto-Forderkosten fiir die EEG-Bestandsanlagen sinken im Zeitverlauf

nur langsam ab. So belaufen sich diese auch im Jahr 2020 noch auf ca. 11,6 Mrd. €5¢1;.

Geothermie M Gase m Wasserkraft
Wind Offshore B Wind Onshore Biomasse
18 PV
16 - o _
14 I I i B o
12 - I I I -
10 il i

Bild 10—5  Entwicklung der realen Brutto-Férderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen von
2012 bis 2030

Die Anteile der einzelnen EE-Technologien an den Brutto-Foérderkosten unterscheiden sich
dabei erheblich von den Anteilen der einzelnen EE-Technologien an der Stromeinspeisung.
So liegt im Jahre 2012 der Anteil von Fotovoltaik an den Brutto-Forderkosten von EEG-
Bestandsanlagen bei tiber 40 %, wéhrend der Anteil von Fotovoltaik an der Einspeisung von
EEG-Bestandsanlagen nur bei 16 % liegt. Ein umgekehrtes Bild zeigt sich bei Windenergie
Onshore. Wihrend im Jahr 2012 fast die Hélfte der Stromeinspeisung der EEG-
Bestandsanlagen auf Windenergie Onshore basiert, liegt der Anteil an den Brutto-
Forderkosten unter 30 %. Im Zeitverlauf nimmt die Bedeutung der Fotovoltaik an den Brutto-

Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen sogar noch weiter zu. Einerseits wurde der Grofteil



consenTec/r2b/FGH BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 231

der Anlagen erst in den letzten Jahren zugebaut und damit besteht der Vergiitungsanspruch
entsprechend lidnger als bei anderen EEG-Bestandsanlagen. Andererseits stellt im Gegensatz
zu anderen EE-Technologien bei der Hohe der Vergiitungssétze von PV-Anlagen ein Wechsel

in die Direktvermarktung keine Option fiir Anlagenbetreiber dar.

10.3.3 Entwicklung der Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen

Die Brutto-Forderkosten stellen nicht die tatsdchlichen Kosten dar, die im Rahmen der EEG-
Forderung von den Verbrauchern iiber die EEG-Umlage zu zahlen sind. Zur Bestimmung der
Netto-Forderkosten sind von den Brutto-Forderkosten die Vermarktungserlose sowie die

vermiedenen Netznutzungsentgelte abzuziehen.

Bild 10—6 zeigt die Entwicklung der realen Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen
von 2012 bis 2030. Noch stéirker als bei der zuvor dargestellten Entwicklung der realen Brut-
to-Forderkosten spielen die bestehenden PV-Anlagen eine wesentliche Rolle sowohl beziig-
lich der Hohe der realen Netto-Forderkosten fiir bestehende EEG-Anlagen zu Beginn des
Betrachtungszeitraums als auch bei der langfristigen Entwicklung der realen Netto-
Forderkosten. Mit iiber 5,5 Mrd. €,;; im Jahr 2012 werden rund 55 % der gesamten realen
Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen durch PV-Anlagen mit Inbetriebnahme bis
Ende 2010 verursacht. Zwar verringern sich die realen Netto-Forderkosten fiir bestehende
PV-Anlagen im Zeitverlauf durch die Inflation und reale Strompreissteigerung am GrofBhan-
delsmarkt, allerdings wirkt insbesondere die reale Strompreiserhohung bei dieser EE-

Technologie nur sehr langsam.
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Bild 10—6  Entwicklung der realen Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen von
2012 bis 2030

Der Unterschied zwischen den zu zahlenden Vergiitungssitzen und dem Vermarktungswert
ist bei dieser EE-Technologie so hoch, dass ein moderater Strompreisanstieg die Netto-
Forderkosten nur in sehr geringem Umfang senkt. So fallen fiir die bis Ende 2010 in Betrieb
genommen PV-Anlagen bis weit nach dem Jahr 2020 noch reale Netto-Forderkosten in Hohe
von jeweils mehr als 4 Mrd. €511 p. a. an. Zu Beginn des Betrachtungszeitraums verursachen
neben den bestehenden PV-Anlagen auch bestehende Anlagen auf Basis biogener Energietra-
ger sowie bestehende Windenergieanlagen Onshore reale Netto-Forderkosten in bedeutendem
Umfang. Im Jahr 2012 belaufen sich diese auf mehr als 2,5 Mrd. €,;, fiir bestehende Anlagen
auf Basis biogener Energietrdger und auf ca. 1,9 Mrd. €59, flir bestehende Windenergieanla-
gen Onshore. Dabei verringern sich diese Werte im Vergleich zu den realen Netto-
Forderkosten fiir bestehende PV-Anlagen im Zeitverlauf schneller. Insbesondere bei Wind-
energie Onshore haben sich diese bis zum Jahr 2020 auf etwas mehr als 500 Mio. €5¢;; redu-
ziert. Die EEG-Bestandsanlagen von alle iibrigen EE-Technologien (Gase, Windenergie
Offshore, Wasserkraft und Geothermie) haben de facto nur einen marginalen und in der lén-
gerfristigen Entwicklung zum Teil keinen Einfluss auf die realen Netto-Forderkosten fiir
bestehende EEG-Anlagen. Dies ist einerseits auf den bis Ende 2010 geringen Zubau dieser
EE-Technologien (Geothermie und Windenergie Offshore) zuriickzufiihren. Andererseits
liegen die Vergiitungssétze bereits heute (Deponie-, Gruben- und Klirgas sowie Wasserkraft)

sehr nahe an den Vermarktungserlosen auf dem Wettbewerbsmarkt. Durch Inflation und reale
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trompreissteigerungen nidhern sich die Vergiitungssitze und die Vermarktungserlose weiter
an, so dass diese Anlagen entweder in die Direktvermarktung wechseln oder die resultieren-

den Netto-Forderkosten je kWh eingespeiste Energie nur noch marginal sind.

10.3.4 Aggregierte Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen

Auf Basis der jahrlichen Werte der realen Netto-Forderkosten fiir die bestehenden EEG-
Anlagen mit Inbetriebnahme bis Ende des Jahres 2010 kdnnen aggregierte Werte der zukiinf-
tigen Netto-Forderkosten ermittelt werden, die die von den Verbrauchern zu tragenden Kosten
fiir die bestehenden EEG-Anlagen {liber den gesamten verbleibenden Forderzeitraum wider-

spiegeln.

In Bild 10—7 sind die aggregierten Werte der zukiinftig anfallenden realen Netto-
Forderkosten fiir die EEG-Bestandsanlagen als Summe der realen Werte {iber den gesamten
Forderzeit und einmal als mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz in Héhe von 4 % p. a.

diskontierten Werte (Barwert) dargestellt.

. Diskontierte Werte Reale Werte
| Geothermie
i PV
i Windenergie
| Gase
| Wasserkraft
| Biomas:?e | |
0 20 40 60 80 100
Mrd. €,0,,

Bild 10—7  Aggregierte Werte der zukiinftig anfallenden Netto-Forderkosten fiir EEG-
Bestandanlagen mit IBN-Jahr vor und in 2010

Unter Berticksichtigung aller EE-Technologien verursachen die EEG-Bestandsanlagen in der

Zukunft ab dem Jahr 2012 reale Netto-Forderkosten in Hohe von etwa 118 Mrd. €5911. Bei
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einer Diskontierung mit einem volkswirtschaftlichen Zinssatz entspricht dies einem Barwert
von 87,5 Mrd. €501;. Davon lassen sich iiber 60 % auf die Forderung von bestehenden PV-
Anlagen zuriickfiihren, die damit ein wesentlicher Verursacher der von den Verbrauchern
zukiinftig zu tragenden Belastungen sind, die aus der Forderung von EEG-Bestandsanlagen
resultieren. Die Forderung von bestehenden Biomasseanlagen und Windenergieanlagen wird
die Verbraucher in der Zukunft ebenfalls weiterhin erheblich belasten. Bei bestehenden Bio-
masseanlagen ergeben sich aggregierte reale Netto-Forderkosten von rund 28,5 Mrd. €501
und bei bestehenden Windenergieanlagen resultieren aggregiert reale Netto-Forderkosten in
Hohe von rund 12 Mrd. €5¢1;. Die Bedeutung der tibrigen EE-Technologien hinsichtlich der
durch Bestandsanlagen resultierenden zukiinftigen Belastungen fiir Endverbraucher ist margi-

nal.
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A Entwicklung der Erzeugungsmengen und der Brutto-

Forderkosten von EEG-Anlagen

In den Arbeitspaketen 3, 4, 5, 7 und 8 sind zur Ableitung von quantitativen Ergebnissen z. T.
detaillierte Annahmen zum heutigen Bestand und der zukiinftigen Entwicklung der Erneuer-
baren Energien unterstellt. Zu diesem Zweck wurde im Rahmen dieser Studie ein quantitati-
ver Rahmen fiir die Entwicklung der Erneuerbaren Energien in der Stromerzeugung in
Deutschland bis zum Jahr 2015 mit dem erforderlichen Detaillierungsgrad geschaffen. Dabei
wurde keine eigene Prognose der Entwicklung des Ausbaus der Erneuerbaren Energien vor-
genommen. Vielmehr wurde grundsétzlich das Trendszenario der aktuellen Mittelfristprogno-
se der Ubertragungsnetzbetreiber verwendet. Aufbauend auf den unterstellten Entwicklungen
zu den installierten Kapazititen nach EE-Technologien dieser Prognose wurden Analysen zu
Entwicklungen der Erzeugungsmengen und der Brutto- und Netto-Forderkosten vorgenom-
men. Dabei wurden weitere Informationsquellen verwendet, die in diesen Bereichen z. T. zu
geringfiigigen Abweichungen gegeniiber dem Trendszenario der Mittelfristprognose fiihren.
Insbesondere wurde bei der Stromerzeugung von PV-Anlagen und Windenergie Onshore
sowie bei den Vergiitungssitzen auf ergdnzende Informationen zu Stromerzeugung, Vergii-
tung und (regionaler Verteilung der) Leistung von EEG-Anlagen im Jahre 2009, die im Rah-
men der Studie von der Bundesnetzagentur auf Basis der von den Anlagenmeldungen der
Ubertragungsnetzbetreiber zur Verfiigung gestellt wurden, sowie ergéinzend auf eigene EE-
Anlagendatenbanken zuriickgegriffen. Die entsprechenden Zahlenwerte zur Stromerzeugung
und zu den Brutto-Vergiitungszahlungen in den Jahren 2012 bis 2015 konnen den nachfol-
genden Tabellen entnommen werden. Dabei ist sowohl bei der Stromerzeugung als auch bei
den Brutto-Vergiitungszahlungen zu beriicksichtigen, dass von der aktuellen Gesetzeslage
hinsichtlich Férderung des Eigenverbrauchs von PV-Anlagen und der Direktvermarktung mit
Grinstromprivileg abstrahiert wurde. Die Aspekte haben in den Arbeitspaketen 3 /4 und 7
entsprechend Beriicksichtigung gefunden und werden dort dargestellt.
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56.075 59.945 61.695
2.036 5.916 13.427 19.452
26.785 29.964 32.683 35.928
111 177 268 366
6.499 6.800 7.079 7.362
29.384 30.582 31.998 32.859
1.943 1.900 1.862 1.829
122.833 134.383 147.263 159.491

Tabelle A-1: Erzeugte Jahresarbeit aus EEG-Anlagen nach EE-Technologien - Jahr 2012 bis
2015

Tabelle A-2: Insgesamt an Anlagenbetreiber zu zahlende Brutto-Vergiitungen nach EE-

Technologien - Jahr 2012 bis 2015
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B Auswertung der AuBerungen zur rechtlichen Zulissigkeit der

Vermarktung von Regelenergie durch EE-Anlagen

In Abschnitt 6.2.3.1 haben wir einen Uberblick iiber die einschligige Diskussion zur rechtli-
chen Zuldssigkeit einer Vermarktung von Regelenergie durch von EE-Anlagen gegeben.

Nachfolgend werden die hierflir ausgewerteten Quellen tabellarisch zusammengefasst.

B.1 Tabellarische Zusammenfassung

Legende: vereinbar — griin; Anderung / Klarstellung befiirwortet — gelb; unvereinbar — rot

Hinweis: Die Literaturnachweise sind in Abschnitt B.2 dieses Anhangs zusammengefasst

und nicht im Literaturverzeichnis des Hauptteils enthalten.

I Zulissigkeit der Regelenergievermarktung: nicht normspezifische Aussagen

1. Vermarktung durch alle EE-Anlagen zuldssig

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Biogasrat (1)

Biogasrat (2)

2. Vermarktung durch EE-Anlagen mit fester Einspeisevergiitung zuléssig

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Energy2market

Lechwerke u.a.
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BMU Woustlich
dena-Netzstudie 11 s. Erlduterung 1 s. Erlduterung 1

Erl. 1: Aussage (S. 355 Fn. 88, S. 430) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 434)
ein Verstol gegen Doppelvermarktungsverbot oder Einspeisevorrang ausdriicklich verneint

wird, die Vermarktung also als zuldssig angesehen wird

3. Vermarktung durch EE-Anlagen mit Direktvermarktung zuldssig

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung
BNetzA Thomaschki

BMU Woustlich

dena-Netzstudie II, S.
430, 434, 355 Fn. 88

Energy2market

Lechwerke u.a.

EnBW Transportnetze

II. Vereinbarkeit mit Doppelvermarktungsverbot, § 56 EEG

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Ehricke/Breuer

Energy2market

Lechwerke u.a.

HAMBURG ENERGIE
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Stadtwerke Leipzig

Biogasrat (1)

BEE +

Fraunhofer IWES

BWE

dena-Netzstudie II

Schmiedeskamp

Erl. 2: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430)
die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zuléssig be-

zeichnet wird

III.  Einspeisevorrang, § 8 Abs. 1,3 i.V.m. § 4 Abs. 2 EEG

1. Vereinbarkeit mit dem Einspeisevorrang gemil3 § 8 Abs. 1 EEG

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Ehricke/Breuer

Lechwerke u.a.

dena-Netzstudie 11

Schumacher

Erl. 3: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430)
die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zuldssig be-

zeichnet wird

2. Einspeisevorrang kein zwingendes Recht, daher Regelenergievermarktung zuléssig
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Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Ehricke/Breuer

Schumacher

dena-Netzstudie 11

Erl. 4: Aussage (S. 434) erscheint problematisch, da an anderer Stelle (S. 355 Fn. 88, S. 430)
die Erbringung von Regelenergie nur im Rahmen der Direktvermarktung als zulédssig be-

zeichnet wird

3. Anwendungsbereich der Ausnahme gemél § 8 Abs. 3 EEG gegeben, daher vereinbar

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Ehricke/Breuer

Energy2market

dena-Netzstudie II, S.
434

IV.  Vereinbarkeit mit Andienungspflicht, § 16 Abs. 4 EEG

1. Alle EE-Anlagen

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Lechwerke u.a.

HAMBURG ENERGIE

2. EE-Anlagen mit fester Einspeisevergiitung
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Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

HAMBURG ENERGIE

V. Vereinbarkeit mit fehlender Verordnung gem. § 64 Abs. 1 Nr. 6b) EEG

(d.h. VO-Erlass ist keine Voraussetzung fiir Teilnahme am Regelenergiemarkt)

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

VI. Einspeisemanagement /Systemverantwortung

1. Moglichkeit der Regelenergievermarktung trotz etwaiger MalBnahmen des
Einspeisemanagements nach § 11 EEG bzw. zur Wahrnehmung der Systemverantwortung

nach § 13 Abs. 1 Nr. 1 oder Abs. 2, § 14 EnWG

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung
HAMBURG ENERGIE

Biogasrat (2)

2. Vorrang Einspeisemanagement nach § 11 EEG gegeniiber Maflnahmen nach §§ 13

Abs. 1, 14 Abs. 1 EnWG

Fundstelle Neg. Regelenergie Pos. Regelenergie Ohne Differenzierung

Salje (EEG)
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Ehricke (EEG)

Scholz/Tiingler

BDEW

Schumacher

Bourwieg (EnWG)

B.2 Literaturnachweise

BDEW

BDEW, Stellungnahme zum Konsultationsverfahren der

BNetzA —, Leitfaden Einspeisemanagement®, S. 9 ff.

BEE

Stellungnahme Bundesverband Erneuerbare Energien e.V. v.
23.7.2010 zum Festlegungsverfahren Regelenergie-
ausschreibung der BNetzA, S. 1 f.

Biogasrat (1)

Position des Biogasrat €.V. v. 29.9.2010 zur Reform des EEG -
,,EEG 2012 — schlank, marktnah und effizient*, S. 3 f.

Biogasrat (2)

Stellungnahme des Biogasrat e.V. zum Festlegungsverfahren

Regelenergie-ausschreibung der BNetzA, S. 1 f.

BMU Waustlich

BMU, Vortrag Wustlich, ,,Weiterentwicklung des EEG: Anreize
fiir eine bessere Marktintegration der Erneuerbaren Energien®,

Koéln 27.1.2011, Folie 14

BNetzA Thomaschki

BNetzA, Vortrag Thomaschki, ,,Zugang der EE zu Regelener-
giemérkten“ — Workshop zur Markt- und Systemintegration,

BMU, 15.7.2010, Folien 3, 5

Bourwieg (EnWG)

Bourwieg in Britz / Hellermann / Hermes, EnWG, 2. Aufl.
2010, § 13 Rn. 18b
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BWE

Stellungnahme Bundesverband WindEnergie e.V., Positionspa-
pier zur Novelle des Erneuerbare-Energien-Gesetzes, Oktober

2010, S. 21

dena-Netzstudie 11

dena-Netzstudie II — Integration erneuerbarer Energien in die
deutsche Stromversorgung im Zeitraum 2015-2020 mit Aus-

blick 2025, November 2010, S. 355 Fn. 88, S. 430, S. 434

Ehricke (EEG)

Ehricke in Frenz / Miiggenborg, EEG, 2010, § 11 Rn. 27

Ehricke/Breuer

Ehricke/Breuer, RdE 2010, S. 309, 311 ff.

EnBW Transportnetze

Stellungnahme EnBW Transportnetze AG v. 23.7.2010 zum
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C Datentabellen zu Kapitel 10
Bio- |Wasser-| Wind Wind Geo-
masse kraft |Onshore|Offshore PV thermie Gase | Summe
Stromerzeugung in GWh

2012 26.427 5.446 | 49.908 368 |[16.297 28 | 2.006 |100.480
2013| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 ]100.480
2014| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 |100.480
2015| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 |100.480
2016| 26.427 5.446 | 49.908 368 |16.297 28 | 2.006 ]100.480
2017| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 |100.480
2018| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 ]100.480
2019| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 |100.480
2020| 26.427 5.446 | 49.908 368 | 16.297 28 | 2.006 |100.480
2021| 24.668 3.889 | 41.073 368 |16.243 28 1.465 87.733
2022| 23.485 2.846 | 35.989 368 | 16.149 28 | 1.224 | 80.088
2023| 22.621 2.816 | 30.605 368 | 16.051 28 842 | 73.331
2024| 21.269 2.772 | 25.496 368 | 15.916 28 522 66.371
2025| 18.736 2.625 | 21.503 368 | 15.297 27 168 | 58.726
2026] 15.081 2.527 | 17.916 368 |14.413 27 114 50.447
2027| 9.997 2.426 | 13.498 368 | 13.600 27 54 39.972
2028| 5.879 2.308 9.987 368 | 12.367 13 32 | 30.954
2029| 3.968 2.283 8.366 368 [10.461 13 24 25.483
2030| 2.288 1.947 3.045 119 7.099 0 0 | 14.498

Tabelle C-1: Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergiitungsan-
spruch von 2012 bis 2030 (Bild 10-3)



C-2 BMWi, Optimierung EEG-Forderung, 12.09.2011 coNsenTec/r2b/FGH
Bio- |Wasser-| Wind Wind Geo-
masse kraft |Onshore|Offshore PV thermie Gase | Summe
Stromerzeugung in der FPV in GWh

2012| 26.418 5.370 | 49.872 368 | 16.297 28 | 1.874 ]1100.227
2013| 26.418 5.198 | 49.864 368 | 16.297 28 | 1.763 | 99.935
2014| 26.415 4.445 | 49.855 368 | 16.297 28 | 1.425 98.834
2015]| 26.415 3.540 | 49.654 368 |16.297 28 610 96.911
2016| 26.410 2.888 | 49.235 368 | 16.297 28 380 | 95.606
2017]| 26.331 2.407 | 43.205 368 | 16.297 28 162 88.798
2018| 26.331 1.767 | 36.282 368 | 16.297 28 43 81.115
2019| 26.171 1.585 | 32.795 368 | 16.297 28 25 | 77.269
2020| 25.514 1.539 | 28.866 368 | 16.297 28 18 72.629
2021| 22.826 1.403 | 23.732 368 | 16.243 28 17 | 64.617
2022| 20.841 1.134 | 19.605 368 | 16.149 28 4 | 58.130
2023| 19.886 1.071 | 15.894 368 | 16.051 28 3 53.302
2024| 19.227 947 | 12.450 309 |15.916 28 1| 48.878
2025| 17.254 762 9.465 125 | 15.297 27 0 42.931
2026| 13.998 572 6.903 0 [14.413 27 0 35.915
2027| 9.452 448 4.600 0 |13.600 27 0| 28.129
2028| 5.587 369 2.884 0 |12.367 13 0 21.221
2029| 3.863 333 1.945 0 |10.461 13 0 16.616
2030 2.227 355 599 0 7.099 0 0 | 10.280

Tabelle C-2: Entwicklung der Einspeisung aus EEG-Bestandsanlagen mit Vergiitungszah-

lungen von 2012 bis 2030 (Bild 10-4)
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Bio- |Wasser-| Wind Wind Geo-
masse kraft |Onshore|Offshore PV thermie Gase | Summe
Reale Brutto-Vergilitungszahlungen in Mio. €41,

2012| 4.240 426 4.297 54 6.489 6 130 15.642
2013| 4.166 407 4.194 53 6.376 6 121 15.322
2014| 4.093 351 4.087 52 6.264 5 96 14.948
2015| 4.021 285 3.954 51 6.154 5 43 14.514
2016| 3.950 236 3.802 51 6.047 5 27 14.117
2017| 3.875 199 3.334 50 5.941 5 11 13.416
2018| 3.807 152 2.823 49 5.837 5 3 12.677
2019| 3.729 137 2.506 48 5.735 5 2 12.161
2020| 3.615 131 2.165 47 5.634 5 1 11.598
2021| 3.325 119 1.744 46 5.513 5 1 10.753
2022| 3.086 97 1.414 45 5.377 5 0 10.025
2023| 2.941 90 1.127 45 5.245 5 0 9.452
2024| 2.827 79 868 37 5.104 5 0 8.920
2025| 2.545 64 651 15 4.744 4 0 8.022
2026| 2.019 48 469 0 4.301 4 0 6.842
2027| 1.322 38 312 0 3.916 4 0 5.593
2028 757 32 196 0 3.417 2 0 4.404
2029] 511 28 130 0 2.733 2 0 3.405
2030| 289 30 39 0 1.712 0 0 2.071

Tabelle C-3:  Entwicklung der realen Brutto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen von
2012 bis 2030 (Bild 10-5)
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Bio- |Wasser-| Wind Wind Geo-
masse kraft |Onshore|Offshore PV thermie Gase | Summe
Reale Netto-Vergiitungszahlungen in Mio. €,4,4

2012| 2.560 89 1.883 34 5.542 4 14 10.125
2013| 2.446 73 1.714 32 5.392 4 9 9.669
2014| 2.334 60 1.544 31 5.245 4 5 9.222
2015| 2.226 48 1.362 29 5.102 4 2 8.773
2016| 2.121 39 1.175 28 4.962 3 1 8.329
2017| 2.019 32 986 27 4.825 3 1 7.893
2018| 1.920 27 815 25 4.692 3 0 7.482
2019| 1.824 22 659 24 4.562 3 0 7.094
2020 1.731 18 514 23 4.435 3 0 6.724
2021| 1.626 15 375 22 4.317 3 0 6.358
2022| 1.522 12 274 21 4.188 3 0 6.019
2023| 1.436 10 196 20 4.062 3 0 5.726
2024| 1.363 8 134 16 3.932 3 0 5.454
2025| 1.221 6 89 6 3.618 2 0 4.942
2026 938 5 57 0 3.241 2 0 4.243
2027 588 4 36 0 2.917 2 0 3.547
2028 320 3 22 0 2.510 1 0 2.857
2029] 208 3 12 0 1.967 1 0 2.191
2030| 114 2 3 0 1.193 0 0 1.313

Tabelle C-4: Entwicklung der realen Netto-Forderkosten fiir EEG-Bestandsanlagen von
2012 bis 2030 (Bild 10-6)

Bio- |Wasser- Wind- Geo-
Gase : PV .| Summe
masse kraft energie thermie

Aggregierte Netto-Forderkosten in €,4;,

Reale Werte 28.516 482 32 12.186 76.700 51] 117.967
Diskontierte

21.483 395 29 10.087 55.382 37 87.414
Werte

Tabelle C-5: Aggregierte Werte der zukiinftig anfallenden Netto-Forderkosten fiir EEG-
Bestandanlagen mit IBN-Jahr vor und in 2010 (Bild 10-7)
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