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0 Zusammenfassung / Executive Summary

Im vorliegenden Gutachten werden Vorschlage fur eine Weiterentwicklung des EEG (,EEG
2.0“) mit der Zielperspektive eines Anteils von 40 % Erneuerbare Energien (EE) an der ge-
samten Stromerzeugung in Deutschland und einem Zeithorizont bis etwa 2020 konzipiert
und begriindet. Die Konzeption der Vorschlage weist dabei im Einzelnen auch tber dieses
Jahr hinaus. Dabei wird das EEG als Bestandteil eines umfassenderen Regenerativwirt-
schaftsgesetzes begriffen, in dem u. a. die Systemerganzung durch flankierende Flexibili-
tatsoptionen sowie die infrastrukturellen Systemvoraussetzungen geregelt werden.

Systemtransformation, Systemintegration und Marktintegration

Die Umgestaltung des Energiesystems mit dem Ziel einer nachhaltigen Entwicklung hat ei-
nen hohen gesellschaftlichen Konsens in Deutschland. Der Energiebedarf soll aus diesem
Grund nach den Zielen der Bundesregierung reduziert und Uberwiegend durch Erneuerbare
Energien abgedeckt werden. Die damit verbundene Systemtransformation kann begrifflich
préazisiert werden als der Prozess einer grundlegenden und langfristigen Umgestaltung des
gesamten Energiesystems. Der Begriff soll zugleich verdeutlichen, dass es nicht um eine
bloRe Weiterentwicklung des bestehenden Systems geht, sondern um seine Anpassung ins-
besondere an die dargebotsabhangigen fluktuierenden Erneuerbaren Energien (FEE) und
die damit verbundenen weitgehenden Veranderungen.

Mit Systemintegration der EE wird begrifflich die Gesamtheit der MalBhahmen geblndelt, die
zum einen dazu beitragen, einen standig steigenden EE-Anteil in das Stromsystem aufzu-
nehmen, und zum anderen den System- und damit den Integrationsrahmen sukzessive um
die Bereiche Warme und Verkehr erweitern. Demgegentber verfolgt die Marktintegration der
EE das Ziel, ihren Beitrag in den unterschiedlichen Teilméarkten des Stromsektors, insbeson-
dere in den Grof3handels- und Regelenergiemarkten, und eine entsprechende Anpassung
der jeweiligen Regelwerke zu gewahrleisten. Inwieweit oder unter welchen Bedingungen die
Marktintegration den Pramissen der Systemtransformation folgt, lasst sich freilich nicht pau-
schal beantworten und muss jedenfalls genau analysiert werden.

Die folgende Abbildung differenziert die unterschiedlichen Begriffe mit Hilfe ihrer dominieren-
den Charakteristika.
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Abbildung 1:  Zur Differenzierung der Begriffe Markt- und Systemintegration sowie System-
transformation; eigene Darstellung

Novellierungsbedarf des EEG

Auf Grund einer Reihe offensichtlicher Schwéachen des gegenwartigen EEG wird in der aktu-
ellen Diskussion ein erheblicher Novellierungsbedarf gesehen. Dabei werden fir die Novel-
lierung u. a. folgende Ziele genannt:

— Ein moglichst kosteneffizienter Ausbau der Erneuerbaren Energien und die Vermei-
dung Uberhohter Renditen sollen zu einem langsameren Anstieg der EEG-Umlage
fuhren.

— Die Menge des Zubaus an EE-Anlagen soll besser gesteuert werden als bisher, um
einerseits eine Zielverfehlung, andererseits aber zudem eine stérkere Belastung
durch einen zu schnellen Ausbau zu vermeiden und dadurch auch eine bessere Ver-
zahnung mit dem Ausbau der erforderlichen Infrastruktur zu erreichen.

— Eine verstarkte Marktintegration der Erneuerbaren Energien, d. h. eine starkere Teil-
nahme an bestehenden Markten und eine bessere Koordination mit der konventionel-
len Erzeugung, soll méglichst zu einer systemdienlichen Auslegung und Betriebswei-
se der EE-Anlagen fihren.

Im Zentrum der Novellierungsdiskussion steht letztlich die Frage, wie diese Ziele ,am besten®
erreicht werden konnen.
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Andererseits fokussiert die Diskussion seit einiger Zeit sehr stark auf die EEG-Umlage, die
als Saldo zwischen EEG-Vergutung und Vermarktungserlésen am Spotmarkt von den nicht-
privilegierten Kunden getragen wird und in den letzten Jahren stark angestiegen ist. Sie ist
allerdings kein geeigneter Indikator fir die Kosten der EE, da sie weder einen Vollkostenver-
gleich mit konventionellen Neuanlagen noch einen Systemkostenvergleich mit einem alterna-
tiven, auf konventionellen Anlagen beruhenden System erlaubt. Der auch mit der Umlage
verbundene Anstieg der Strompreise fur Haushaltskunden bewegt sich zudem im Rahmen
der Preiserh6hungen fir andere Energietrager wie z.B. Heizdl und Benzin, und der durch-
schnittliche Anteil der Stromkosten an den gesamten Haushaltsausgaben ist mit 2,5 % oh-
nehin gering. Fir industrielle Grol3verbraucher sind keine Indizien fur im Vergleich zum eu-
ropaischen Ausland signifikant steigende Strompreise zu beobachten.

Die EEG-Umlage ist kein geeigneter Indikator fiur die Kosten der Erneuerbaren
Energien. Der stark gesunkene Borsenstrompreis kompensiert einen deutlichen Anteil

der EEG-Umlage. Die Hohe der EEG-Umlage kann wegen des Bestandsschutzes nicht
signifikant verandert werden, egal wie die Novellierung des EEG konkret aussieht.

Zur Notwendigkeit von Finanzierungsmodellen fur EE

Der Ausbau von Erneuerbaren Energien ist wesentlich von den Kapitalkosten dominiert, das
Dargebot und der Betrieb erfordern keine bzw. nur geringe jéahrliche Aufwendungen. Ein In-
vestor wird dann eine Investition tatigen, wenn die Investition zzgl. einer dem Risiko entspre-
chenden Préamie mindestens die Rendite vergleichbarer Anlagen erreicht. Analysen der Er-
|6sperspektiven von EE-Anlagen in den Spot-, Termin- und Regelenergiemarkten zeigen,
dass diese zur Finanzierung der Anlagen im Betrachtungszeitraum dieses Gutachtens nicht
ausreichen werden. Das gilt umso mehr, als die EE zur Reduzierung der Preise mindestens
auf den GroRhandelsmarkten fihren (,Merit-Order-Effekt) und sich dadurch den Preis be-
sonders dann senken, wenn sie viel Strom einspeisen.

Um dennoch einen Ausbau der EE zu erreichen, ist ein Finanzierungsmodell erforderlich,
das entsprechende Erlgsstrome tber Markterldse der heutigen Strommarkte hinaus absi-
chert. Es ist in diesem Sinne auch kein Subventionsmodell, da es lediglich die Zielerreichung
des Ausbaus Erneuerbarer Energien gewahrleisten soll.

Zur Erreichung der Ausbauziele fur die Erneuerbaren Energien zur Stromerzeu-

gung sind weiterhin Finanzierungsmodelle zwingend notwendig; die existierenden
Strommarkte allein werden die Finanzierung nicht leisten kdnnen.

Zur Auswahl geeigneter Finanzierungsmodelle

Insofern geht es darum, ein Modell fir ihre Finanzierung zu wahlen, das neben dem Kriteri-
um der Effektivitat im Hinblick auf die Zielerreichung auch mindestens Kriterien wie Kostenef-
fizienz, Praktikabilitdt, Flexibilitat und Akzeptanz zufriedenstellend erfillt und zudem die ge-
wachsene Akteursvielfalt nicht gefahrdet. Die folgende Ubersicht zeigt das Spektrum aller
Modelle fur die Finanzierung von EE auf:
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Tabelle 1: Ubersicht (iber das Spektrum aller Modelle fiir die Finanzierung von EE; eige-
ne Darstellung

technologiespezifische/ regional differenzierte Modelle technologieneutrale Modelle
Einspeisevergiitung Pramienmodelle Pramienmodelle m

Marktpramie (in ct/kWh) fixe Kapagzitits- fixe Marktpramie fixe Kapagzitéts-
ramie (in €/kW) in ct’/kWh! ramie (in €/kW)
gleitend fix {(ex ante) P ( ( ) P (
admini- . admini- . admini- . admini- . admini- .
e Ausschrei- e Ausschrei e Ausschrei- e Ausschrei- e Ausschrei-

bung bung bung bung bung

festgelegt festgelegt festgelegt festgelegt festgelegt

treuhande-
Waltung , rische
Vermarktung

Bei der Abwagung zwischen den unterschiedlichen Modellen sind folgende Argumente zu
beachten:

— Samtliche technologieneutralen Finanzierungsmodelle — also solche die nicht nach
Technologien differenzieren — sind insbesondere aus zwei Griinden den technologie-
spezifischen unterlegen: zum einen sind sie nicht kosteneffizient, da sie die Vergu-
tungen bzw. Pramien nicht differenzieren und demzufolge relativ kostenglinstigen
Anbietern unnoétig hohe Gewinne (,Produzentenrenten) gewahren. Zum anderen
verengen sie das Technologiespektrum erheblich und kénnen zu kostspieligen
Technologiespriingen fuhren, wenn das Potenzial der aktuell genutzten Technologien
ausgeschopft ist und dann keine weiteren Technologien bereit stehen. Aus diesen
Griunden sollten diese Modelle frilhestens dann in Erwagung gezogen werden, wenn
sich die Kosten eines ausreichend breiten Technologie-Portfolios einander angena-
hert haben.

Technologieneutrale Finanzierungsmodelle wie das Quotenmodell oder eine tech-
nologieneutrale fixe Prdmie sind nicht kosteneffizient, fiuhren zu Uberhéhten Produz-

entenrenten und bergen zudem das Risiko kostspieliger Technologiespriinge. Sie
scheiden daher als sinnvolle Optionen aus.

— Grundsatzlich kann zwischen Vermarktungs- und Walzungsmodellen unterschieden
werden. In dem vorliegenden Gutachten werden jedoch ausschlief3lich Vermark-
tungsmodelle betrachtet, da sie das gegenwartige Modell modifizieren und deshalb
gut einzuschatzen sind. Zu Walzungsmodellen waren hingegen noch eine Reihe of-
fener Fragen zu klaren.

— Samtliche technologiespezifischen und evtl. regional differenzierten Préamienmodelle
setzen auf Vermarktung der EE in den bestehenden Teilmérkten, insbesondere in
den Grol3handelsmarkten. Hier wird unterschieden zwischen einer Marktprédmie in
ct/kWh und einer Kapazitatspramie in €/kW. Je nach Zielsetzung ist das eine oder
das andere Modell geeigneter. Sie unterscheiden sich vor allem dadurch, dass sie
unterschiedlich stark darauf angewiesen sind bzw. angereizt werden, Erldse aus den
Vermarktungsaktivitdten zur Finanzierung der Anlagen zu erzielen.
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Die Entscheidung fir eine Vermarktung Erneuerbarer Energien ist die Entschei-
dung fur ein Pramienmodell. Ob eine Markt- oder eine Kapazitatspramie gewahlt wird,

héngt entscheidend von den beabsichtigten Vermarktungsaktivitaten ab, die damit
angereizt werden sollen.

Im Hinblick auf die Wahl des Finanzierungsmodells erscheinen folgende Aspekte geeignet,
das Spektrum der Modelle einzugrenzen:

— Ausschreibungsverfahren haben den Charme, den Marktakteuren selbst die Ein-
schatzung ihrer Kosten und Risiken zu tberlassen. Allerdings wirft ihre konkrete Aus-
gestaltung noch eine Fille von Fragen auf, die sorgfaltig beantwortet werden mus-
sen, bevor ihre Einfihrung erwogen werden kann. Dabei sollte unbedingt die Auswer-
tung bisheriger auslandischer Erfahrungen einflieen.

Eine Auktionierung/Ausschreibung kann grundsatzlich zu einer Senkung der Kos-
ten und einer praziseren Steuerung des Ausbaus beitragen. Sie sind daher eine sehr

interessante Alternative zur administrativen Festlegung von Vergutungen. Vor ihrer
maoglichen Einfihrung sind jedoch noch viele Umsetzungsfragen zu beantworten.

— Die noch bestehende Unsicherheit im Hinblick auf Vermarktungsmaoglichkeiten und —
erlése insbesondere von dargebotsabhéangigen FEE-Anlagen legt es nahe, hier mit
Pramienmodellen zun&chst vorsichtig zu sein. Eine ausreichend hohe Kapazitats-
pramie wirde gentgend Freiraume fur das Austesten von Vermarktungsmaoglichkei-
ten belassen.

— Beim Modell der Einspeisevergutung sollten niedrige Risiken stets mit niedrigen Ren-
diten einhergehen; es erscheint daher insbesondere fir jene Akteure geeignet, die
keinen guten Zugang zu Kapitalméarkten haben oder risikoscheu sind und sichert da-
mit eine groRe Akteursvielfalt. Durch eine schnelle Anpassung der Verglitungen an
wesentliche Kostentreiber und die Entwicklung der Zinsniveaus muss es Ziel sein, die
erzielbaren Renditen in einem moderaten Rahmen zu halten.

Insgesamt legen es diese Aspekte nahe, sich vom bisherigen einheitlichen Finanzierungs-
modell des EEG zu verabschieden und deutlich starker zwischen den Technologien zu diffe-
renzieren.

Das bisherige einheitliche Vergiutungsmodell des EEG wird den Charakteristika

der unterschiedlichen EE-Technologien nicht gerecht; daher sollten mehrere Finanzie-
rungsmodelle passend zu den Technologien angeboten werden.

Finanzierungsmodell fir Wind-Onshore, PV und Wasserkraft

Fur EEG-Bestandsanlagen ist aus Griinden des Vertrauensschutzes kein Anderungsbedarf
angezeigt.

Bei der Finanzierung von Neuanlagen in den Bereichen Wind-Onshore, PV und Laufwasser
wird ein Zwei-Optionenmodell vorgeschlagen:



3

izes. €T Endbericht EEG 2.0

Option ,Blirgermodell*

Diese Option A bietet kleineren, risikoscheuen Investoren, die Uber keine vertieften
Kenntnisse der Strommarkte verfugen, eine Moglichkeit, sich beim Ausbau der Er-
neuerbaren Energien zu engagieren. Die erwarteten Renditen kénnen fir diesen
Zweck niedrig gehalten werden. Dies wird erreicht, indem eine feste Einspeiseverg-
tung gezahlt wird, deren HOhe technologiespezifisch und z.T. regional differenziert
festgelegt wird. Sie wird an wesentliche Kostentreiber angepasst, um auch im Zeitver-
lauf die Renditen fur Neuinvestoren niedrig zu halten und einen zu langsamen oder
schnellen Ausbau zu vermeiden. Die Anlagenbetreiber missen in dieser Option ihren
Strom nicht selbst vermarkten, was ihr Risiko und damit die Renditen gering halten
kann. Der Strom wird ihnen vielmehr von den Ubertragungsnetzbetreibern (UNB)
oder einem Dritten abgenommen, die den Strom dann auch zu vermarkten haben. Im
Fall der Vermarktung kdénnen u.U. in Stunden mit negativen Preisen hohe Kosten
entstehen. Deshalb wird vorgesehen, dass die UNB oder Dritte Neuanlagen ab einer
bestimmten GréRRe in derartigen Stunden abregeln kdnnen. Um hierdurch keine zu
grol3e Erlésunsicherheit fiir Anlagenbetreiber zu schaffen, verlangert sich deren Ver-
gutungszeit um die Anzahl der Stunden, in denen sie abgeregelt wurden.

Option ,Integrationsmodell”

Diese Option B bietet professionellen, risikooffenen Investoren die Mdglichkeit, ihre
Anlagen Uber eine fixe jahrliche Kapazitatspramie teilzufinanzieren und die weiteren
notwendigen Erlése Uber eine (obligatorische) Direktvermarktung zu generieren. Die
Pramie soll zunachst administrativ bestimmt und festgelegt werden, bis sie in noch
daflr zu entwickelnden Ausschreibungsverfahren wettbewerblich ermittelt werden
kann. Wahrend im Birgermodell die Renditen auf Grund geringer Risiken sehr niedrig
angesetzt werden kdnnen, mussten sie im Integrationsmodell auf Grund der Vermark-
tungsrisiken héher ausfallen. Eine fixe Kapazitatspramie bietet den Anreiz, samtliche
Vermarktungsmaoglichkeiten auszutesten und praktische Erfahrungen zu sammeln, da
Anlagenbetreiber durch eine geschickte Vermarktung ihre Rendite erhéhen kénnen.

In beiden Optionen des Optionenmodells ist eine deutlich differenziertere Standortvergitung
von Wind-Onshore-Anlagen als gegenwartig vorzusehen, um in der Vergangenheit be-
obachtbare Uberrenditen zu vermeiden. In beiden Optionen werden Anreize geschaffen, den
EE-Strom optimal zu vermarkten und in das Gesamtsystem zu integrieren, und es besteht
keine Moglichkeit des Wechsels in die jeweils andere Option, d. h. die Entscheidung fir ein
Modell wird einmal abschliel3end getroffen.

Die folgende Abbildung fasst das Optionenmodell auf einen Blick zusammen:
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»,Burgermodell* Neubauanlagen »integrationsmodell*
+ PV
* Klein-Investoren « Wind-Onshore * Professionelle Investoren
+ Geringes Risiko + \Wasserkraft » Hoheres Risiko
+ Geringe Rendite » Risiko-adaquate Rendite
Vergiitung Allgemeine Verglitung

» Fixe Einspeisevergitung ct/kWh SRR TIIEET

administrativ festgelegt

Fixe jahrliche Kapazitatspramie
£/kW administrativ festgelegt

* Kontinuierliche Anpassung an * Technologiespezifische Mindestverfugbarkeitsnachweis

Abschapfung von Uberrenditen
bei hohen Strompreisen

Kostentreiber Vergitung

. . - + Standortdifferenzierung
PO LR S L L TR zumindest Wind-Onshore

+ Keine Entschadigung bei Sataicyaninded Ronas

Netzengpéssen,
bis Abregelung < x %
Vermarktung Jahreserzeugung Vermarktung
+ UNB oder beauftragter Dritter auf * Keine Entschadigung bei + Direktvermarktung obligatorisch
allen Markten Abregelung nach §13.2
(erfolgsabhangiger Anreiz) EnWG

Abregelung bei negativen Preisen
- Reduzierung EEG-Umlage
Vergitungszeitraum wird um die
Anzahl abgeregelter Stunden
verlangert

Grundsatzliche Alternative:
Physikalische Walzung

Priifung Ausschreibungs-
verfahren zeithah

- Uberfiihrung administrative
Vergitung in Ausschreibung

Abbildung 2: Zusammenfassende Ubersicht zum Optionenmodell; eigene Darstellung

Fur den Neubau von Wind-, PV- und Wasserkraftanlagen soll es fir die Investoren
eine Wahlmadglichkeit geben, die den unterschiedlichen Risikoeinstellungen und
Marktkenntnissen Rechnung tragt. Nur so l&sst sich eine grol3e Akteursvielfalt erhal-
ten.

Fur kleinere, risikoscheue Investoren mit niedrigen Renditeanspriichen ist das Bur-
germodell optimal und sichert Kontinuitat.

Fur professionelle, risikooffene Investoren mit héheren Renditeerwartungen bietet das
Integrationsmodell die Mdglichkeit, samtliche Vermarktungsmaoglichkeiten auszutes-
ten und die Erneuerbaren starker mit dem restlichen System zu verzahnen.

Finanzierungsmodell fir Bioenergieanlagen

Bioenergieanlagen weisen im Vergleich zu FEE-Anlagen den gro3en Vorteil der Steuerbar-
keit auf. Deshalb verfolgt das Finanzierungsmodell fir dieses Anlagensegment das Ziel, eine
Flexibilisierung des Anlagenbetriebes anzureizen. Dabei sollen Bioenergieanlagen aus Um-
weltschutzgriinden erst dann ihre Flexibilitat nutzen, wenn die von konventionellen Kraftwer-
ken ausgeschopft ist.

Dies wird erreicht, indem neuen Bioenergieanlagen eine Kombination aus einer fixen Markt-
und einer fixen Kapazitatspramie erhalten. Die Hohe der Marktpramie auf jede eingespeiste
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kWh wird so angesetzt werden, dass die Anlagenbetreibern bei einem Preis, der die Brenn-
stoffkosten konventioneller Kraftwerke gerade nicht mehr deckt, noch einen positiven De-
ckungsbeitrag erzielen. Die Hohe der Kapazitatspramie in €/kW wird so abgestimmt, dass sie
mit der Marktpramie dann einen rentablen Bau von Anlagen ermdglicht. Bei der Berechnung
inrer Hohe werden auch Warmeerldése und eine mogliche Vermarktung auf Regelenergie-
markten bertcksichtigt

Die Finanzierung von neuen Bioenergieanlagen muss ihrer Steuerbarkeit Rech-
nung tragen. Eine Kombination aus einer Markt- und einer Kapazitatspramie reizt die

Flexibilisierung ihres Anlagenbetriebs an, ohne die notwendige Flexibilisierung der
konventionellen Kraftwerke zu gefahrden.

Finanzierungsmodell fir Wind-Offshore

Um weder die Finanzierung noch die Wirtschaftlichkeit erfolgter Investitionen zu gefahrden,
sollen die zugesagten Vergttungen fur Projekte, die bereits in der Planung und Realisierung
sind, nicht verandert werden. Damit sind diese Projekte anders zu behandeln als noch zu
entwickelnde Projekte.

Die Finanzierung neuer Wind-Offshore-Anlagen sollte entsprechend der Option B (Integrati-
onsmodell) mit einer fixen (ex-ante) Kapazitatspramie abgesichert werden, die in Pay-as-Bid-
Ausschreibungsverfahren ermittelt wird. Eine staatliche zentrale Instanz stellt entwickelte,
genehmigungsfahige Standorte fir die Ausschreibungen zur Verfigung. Die Standorte wer-
den dementsprechend vorentwickelt und mit dem zeitgerechten und passenden Netzan-
schluss unter Investoren in einem Bieterwettbewerb versteigert. An dieser Stelle ist eine en-
ge Abstimmung zwischen zentraler Instanz und den Ubertragungsnetzbetreibern sowie dem
Offshore-Netzentwicklungsplan notwendig, um eine simultane Entwicklung von Anlagen und
Infrastruktur gewéahrleisten. Alle Bieter geben verschlossene Gebote ab (,sealed auction®).
Die zentrale Instanz wertet alle Gebote aus. Den Zuschlag erhélt jeweils das Gebot, das auf
Basis der im Gebot geforderten jahrlichen Kapazitatszahlung (€/MW) zu den niedrigsten
spezifischen Refinanzierungskosten in (ct/kWh) fihrt. Dadurch wird ein Anreiz fir Anlagen
mit moglichst hohen Vollbenutzungsstunden geschaffen.

In einer vordefinierten angemessenen Bauzeit mussen dann die Investoren ihre Offshore-
Anlagen bauen. Falls es in dieser Zeit zu von den Investoren zu vertretenden Verzdgerungen
kommt, muss eine angemessene Potnale verhdngt werden; alternativ kénnen die Vergi-
tungsrechte (Kapazitatspramie) an einen anderen Projektentwickler weiter verauf3ert werden.

Die Finanzierung von Offshore-Windanlagen sollte fir zuklnftige, noch nicht ver-
gebene Projekte deutlich wettbewerblicher tber eine fixe Kapazitatspramie plus obli-

gatorische Direktvermarktung erfolgen, wobei die Pramie in einem Ausschreibungs-
verfahren zu ermitteln ist.
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Finanzierungsmodell fir Geothermie

Bei Geothermieanlagen ist der noch nicht ausgereifte Stand der Technik sowie das hohe
Investitionsrisiko zu beachten. Fir hydrothermale Verfahren werden Investitionszuschiisse
und Birgschaften als besonders geeignet angesehen, da sie die hohen Investitionsrisiken
effektiv zu mildern. Fur petrothermische Verfahren wird aufgrund der noch erforderlichen
technischen Entwicklungen und der Umweltrisiken keine Forderung Uber das EEG vorge-
schlagen. Hier sollten in Einzelprojekten zuerst noch offenen Fragen geklart werden.

Zusammenfassung der vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle

Die folgende Ubersicht fasst unsere Vorschlage fur die Finanzierungsmodelle der unter-
schiedlichen Technologien fur den EE-Zubau noch einmal auf einen Blick zusammen:

Tabelle 2: Ubersicht der Finanzierungsmodelle; eigene Darstellung

Wind- Wasser- . Wind- .
_
Einspeisevergutung

fixe Marktpramie

* administrativ festgelegt

* durch Ausschreibung

Kapazitétspramie

X

I
I
I

* administrativ festgelegt

* durch Ausschreibung

II

Investitionszuschuss X

(Blirgschaft)

Option A: Birgermodell

. Option B: Integrationsmodell

Juristische Stellungnahme zu den vorgeschlagenen Finanzierungsmodellen

Die wesentlichen Ergebnisse der unionsrechtlichen Prufung lassen sich wie folgt zusammen-
fassen: Eine wichtige, allgemeine Erkenntnis ist die, dass der unionsrechtliche Rahmen ins-
besondere im Beihilfenrecht derzeit im Fluss ist und daher zum gegenwartigen Zeitpunkt
(Oktober 2013) hierzu keine abschlieRenden Aussagen mdglich sind. Dies gilt insbesondere
mit Blick auf die laufenden Aktivitaten der EU-Kommission zur beihilferechtlichen Uberprii-
fung der besonderen Ausgleichsregelung des EEG; auch ist abzuwarten, ob die in der Kon-
sultation befindlichen neuen Leitlinien zu Umwelt- und Energiebeihilfen, die voraussichtlich
im ersten Quartal 2014 erlassen werden, mehr Klarheit schaffen werden. Es ist daher rat-

(o]
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sam, das Optionenmodell noch einmal anhand der Endfassung dieser neuen beihilferechtli-
chen Leitlinien zu Uberprifen.

Im Einzelnen kommen wir nach unionsrechtlicher Prifung zu folgenden Ergebnissen:

— Das Vergitungssystem des EEG stellt nach derzeitiger Sach- und Rechtslage keine
Beihilfe im Sinne von Art. 107 Abs. 1 AEUV dar. Dies gilt auch fir die Besondere
Ausgleichsregelung gemall 88 40 ff. EEG. Dies folgt aus der PreussenElektra-
Entscheidung des EuGH, die auch nach der Essent-Entscheidung des EuGH weiter-
hin gilt. Angesichts der aktuellen Aktivitaten der EU-Kommission zur beihilferechtli-
chen Uberprifung des EEG erscheint in Zukunft allerdings eine andere Beurteilung
nicht ausgeschlossen.

— Derzeit lasst sich noch keine rechtssichere Aussage darlber treffen, ob die Verein-
barkeit der EEG-Einspeiseverglitung mit den Regelungen des europaischen Primar-
rechts auch dann noch gegeben sein wird, wenn der Anteil von EE-Strom am natio-
nalen Bruttoendenergieverbrauch die verbindlichen Ziele Ubersteigen sollte. Bei
Ubererfullung der Ziele ware der grenzilberschreitende Handel in einem AusmafR
eingeschrankt, der mit der Warenverkehrsfreiheit nicht mehr ohne weiteres vereinbar
ware. Hier ware eine europaische Regelung sinnvoll, um den grenziiberschreitenden
Wettbewerb im Binnenmarkt zu gewahrleisten bzw. wettbewerbskonforme Ausnah-
men zu ermoglichen.

— Das geltende Modell der EEG-Einspeisevergitung versto3t nicht gegen die Waren-
verkehrsfreiheit geman Art. 34 AEUV. Selbst wenn man einen Eingriff bejahte, ware
dieser nach der derzeitigen Sach- und Rechtslage jedenfalls unter den Gesichtspunk-
ten des Umweltschutzes und des Schutzes der 6ffentlichen Gesundheit gerechtfer-
tigt, die zu den zwingenden Interessen des Allgemeinwohls gehdren. Auch diesbe-
zlglich ist aber eine andere Beurteilung in der Zukunft denkbar, sollte sich der EuGH
neu positionieren.

— Raumlich differenzierte Einspeisevergitungen sind unionsrechtlich grundsétzlich un-
bedenklich. Konkrete unionsrechtliche Vorgaben hierzu gibt es nicht. Der nationale
Gesetzgeber hat zu Lenkungs- und Steuerungszwecken einen weiten Gestaltungs-
spielraum; es muss nur der Kreis der von einer MaBhahme Begunstigten sachgerecht
abgegrenzt sein. Standortdifferenzierte Vergltungssatze mussen transparent und
sachdienlich sein. Sofern daruber hinaus auch weiterhin die finanziellen Lasten aus
einer regional differenzierten Forderung Uber ein bundesweites Ausgleichssystem
verteilt werden, liegt schon im Grundsatz kein Versto3 gegen das Diskriminierungs-
verbot vor.

— Rickwirkungen auf die GroBhandelspreise in den Nachbarlandern, die sich mittelbar
aus dem deutschen EE-Vergutungssystem ergeben, unterliegen keinen unionsrecht-
lichen Vorgaben; diese Marktwirkungen spielen sich im unregulierten Bereich ab. Hier
kommt eine (EU-kartell-)rechtliche Prifung nur in Betracht, wenn konkrete Anhalts-
punkte dafiir bestehen, dass einzelne Marktteilnehmer sich am Strommarkt miss-
brauchlich verhalten; dies ist mit Blick auf die Erzeugung von EE-Strom und seine
Einspeisung in das deutsche Netz nicht ersichtlich.

— Der Einsatz von Phasenschiebern zum Erhalt der Systemsicherheit in benachbarten
Ubertragungsnetzen steht sowohl in Einklang mit der Stromhandelsverordnung als

10
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auch mit der Warenverkehrsfreiheit. Sofern man einen Eingriff gemaf Art. 34 AEUV
annehmen wirde, ware dieser im offentlichen Interesse gerechtfertigt.

— Nach derzeitiger Sach- und Rechtslage ist die Ausschreibung von Offshore-
Windkraft-Kapazitaten in Deutschland mit dem Unionsrecht vereinbar. Dies gilt unab-
hangig davon, ob fur die Ubrigen Erneuerbaren Energien ein Vergitungsmechanis-
mus mit festen Vergutungsséatzen erhalten bliebe. Nach derzeit geltendem nationalen
Recht ware ein Ausschreibungsmodell nur unter den engen Voraussetzungen des 8
53 EnWG zulassig, namlich zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit. Daher
misste der nationale Gesetzgeber im deutschen Recht zun&chst durch eine vollstan-
dige Umsetzung des Richtlinienrechts die Voraussetzungen fir ein Ausschreibungs-
modell schaffen.

Die vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle fur den Ausbau Erneuerbarer Ener-

gien in Deutschland sind vorbehaltlich aktualisierter beihilferechtlicher Prifungen mit
dem Recht der Européischen Union vereinbar.

Schnittstelle Netze: Wechselwirkungen zum EEG

Neben einem Ausbau der Ubertragungsnetze ist ein zum Teil erheblicher Ausbau der
Verteilnetze in allen Spannungsstufen erforderlich, da an diesen der Grofdteil der EE-
Anlagen angeschlossen wird. Um deren Ausbau zu reduzieren, kdnnen verschiedene Mal3-
nahmen (Blindleistungsbereitstellung der Erzeugungsanlage, regelbare Ortsnetztransforma-
toren, steuernder Eingriff bei Verbrauchern und Erzeugern, Abregelung von kurzzeitigen
Leistungsspitzen) eingesetzt werden. Die bisherigen Anpassungen des Regulierungsrah-
mens greifen dabei deutlich zu kurz. Ziel muss sein, einfache und transparente Regelungen
fur alle Spannungsstufen zu haben, die entsprechend zur Umsetzung der Energiewende
erforderliche Investitionen sicherstellen. Hierzu ist der Zeitverzug zwischen Investition und
Erlosrickfluss konsequent zu beseitigen. Der Vorschlag des Wirtschaftsausschusses des
Bundesrates sollte daher umgesetzt werden.

Abregelungen, die durch die Netzbetreiber auf Grund von Netzengpassen vorgenommen
werden missen, sollten zu einem Teil nicht entschadigt werden, um den EE-Investoren da-
durch Signale fir netzoptimale Standorte zu geben. Gleichwohl ist vom Grundsatz her an
dem Ziel des bedarfsgerechten Netzausbaues fest zu halten, da der Netzausbau in Relation
zu den Gesamtkosten der Systemtransformation sehr glinstig ist.

Die Netzentgeltsystematik muss weiter entwickelt werden.

Die wesentlichen zu beachteten Gesichtspunkte, die gleichzeitig auch die Ungeeignetheit der
gegenwartigen Systematik begriinden, sind folgende:

— Es ist damit zu rechnen, dass auch im Bereich der Kleinverbraucher zukinftig im ver-
starkten Mal3e eine Eigenerzeugung stattfindet. Die aus dem Netz entnommene Leis-
tung und Arbeit wird daher als Schlissel fir die Verteilung der Netzkosten zuneh-
mend ungeeignet, da Eigenerzeuger gleichermafien wie andere Kunden von der Be-
reitstellung des Netzes profitieren und dessen Kosten Uberwiegend nicht von der ent-
nommenen Arbeit abhangen.

11
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— Die Netzentgelte sollten in einem starkeren Anteil die Vorhaltung von Kapazitat be-
ricksichtigen. Dies kann durch einen héheren Grundpreis oder eine Leistungspreis-
komponente (Netzanschlussleistung) erfolgen.

— Bei der Ausgestaltung ist im Detail zu berticksichtigen, dass dies Rickwirkungen auf
vermiedene Netzentgelte hat. Zur Umsetzung der Netzentgeltsystematik besteht ins-
gesamt noch weiterer Forschungs- und Diskussionsbedarf.

Der Zeitverzug der Anreizregulierung ist ein Investitionshemmnis beim notwen-
digen Verteilnetzausbau und muss beseitigt werden.

Alle Netznutzer, also auch Eigenerzeuger, mussen einen kostenverursachungsgerech-

ten Grundpreis oder Leistungspreis fir die Vorhaltung der Netzkapazitat und Netz-
dienstleistungen zahlen, um kostengrechte Preise fir die Netzinfrastruktur zu gewahr-
leisten.

Flexibilitatsoptionen zur Flankierung der EE

Flexibilitaten zur Ergdnzung der Erneuerbaren Energien werden u. a. durch negative Bor-
senpreise angereizt. Eine Dampfung dieser Preise durch EE-Vermarktung konterkariert die-
ses Signal und sollte daher regulatorisch flankiert werden mit dem Ziel, die Anreize mdglichst
in voller Starke zu erhalten. Die Abregelung von EE-Anlagen in Uberschusssituationen ist
volkswirtschatftlich sinnvoll. Andererseits wird aber der Anreiz zur Flexibilisierung inflexibler
Bestandsanlagen reduziert. Daher wird ein Modell zur weiteren Prifung vorgeschlagen, das
inflexible Anlagen mit den (negativen) Strompreisen zu ponalisiet. Die Ponale kann anhand
der bei der Strombdrse hinterlegten Angebotskurve hergeleitet werden, in dem der (negative)
Preis ermittelt wird, der sich bei Marktraumung ergeben wirde, wenn die EE-Anlagen voll-
standig eingespeist hatten.

Durch den weiteren Ausbau der FEE sind erheblich flexiblere konventionelle Kraftwerke als
in der Vergangenheit erforderlich. Insbesondere altere Bestandskraftwerke weisen die not-
wendigen Flexibilitaitsmerkmale nicht auf und missen entweder ertiichtigt (Retrofit) oder still-
gelegt und durch neue flexiblere Kraftwerke ersetzt werden. Die Preissignale der Strom-
marktsegmente (insbesondere der Day-Ahead-Markt, der Intraday-Markt sowie die Regel-
energiemarkte) reizen diesen Transformationsprozess grundsétzlich an. Negative Preise
fuhren allerdings auch zu einer Erhdhung der EEG-Umlage, so dass ein Zielkonflikt vorliegt.
Dieser Zielkonflikt wird durch das vorgeschlagene Optionen-Modell weitgehend aufgelost:
Einerseits erhalt in Option A der UNB und in Option B der Direktvermarkter den Anreiz,
Uberschiisse aus EE-Anlagen abzuregeln. Andererseits werden inflexible Kraftwerke, die
diesen Abregelungsbedarf urséchlich hervorrufen, ponalisiert. Perspektivisch missen neue
Flexibilitatsoptionen angereizt werden. Hierzu sind erganzende Kapazitatsmechanismen
erforderlich, da die derzeit beobachteten Preissignale eine Investition z.B. in neue hochfle-
xible Erzeugungseinheiten nicht gewahrleisten.

Der weitere Ausbau der EE-Anlagen erfordert einen erheblich flexibleren kon-
ventionellen Kraftwerkspark als derzeit vorhanden. Negative Strompreise reizen den

Umbau des Kraftwerkssystems an. Erganzend sind geeignete Kapazitdtsmechanismen
sinnvoll.

12
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1 Auftrag und Einordnung der Studie

Die Bundesregierung verfolgt das Ziel, die Energieversorgung an die Erfordernisse einer
nachhaltigen Entwicklung anzupassen (s. EEG 8§ 1). Um es zu erreichen, hat sie fur ver-
schiedene Teilbereiche der Energieversorgung Zielpfade genannt. Ein wesentliches Ziel for-
dert eine Erh6hung des Anteils der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) auf
mindestens 35 % des Stromverbrauchs in 2020 und auf 80 % des Stromverbrauchs in 2050.

Diese Ziele sollen aufgrund der Ressourcensituation in der Stromversorgung in Deutschland
insbesondere durch einen Ausbau der im Land dezentral vorhandenen fluktuierend einspei-
senden Energiequellen Wind und Sonne erreicht werden. Legt man dies zugrunde, zeichnen
sich die Konturen des neuen Stromsystems in Deutschland immer klarer ab: Wind und Pho-
tovoltaik sowie in geringerem Umfang Laufwasser werden zu den pragenden S&ulen der
Erzeugung. Diese werden von vielfaltigen Flexibilitatsoptionen erganzt zu einem stabilen,
bezahlbaren und klimavertraglichen Energiesystem. Wesentliche Aufgaben der Flexibilitats-
optionen sind erstens das Angleichen der Charakteristiken von Erzeugung und Verbrauch
und zweitens die Uberbriickung kurz-, mittel- und langfristiger Angebotsliicken. Damit wird
die erzeugungsseitige Versorgungssicherheit gewahrleistet. Um die netzseitige Versor-
gungssicherheit zu gewahrleisten, mussen heute bestimmte Erzeugungsanlagen in Betrieb
sein (Must-Run-Anlagen), wobei langerfristig der Bedarf an Must-Run-Kapazitat durch die
Flexibilisierung der restlichen Anlagen maoglichst klein gehalten werden und mittelfristig auch
von den Erneuerbaren Energien und anderen (nicht fossilen) Flexibilitatsoptionen gedeckt
werden sollte. Zudem missen die Netze entsprechend ausgebaut und die Verantwortlichkei-
ten und Mdglichkeiten der Netzbetreiber an die sich wandelnde Erzeugungsstruktur ange-
passt werden. Das Ziel, die Stromerzeugung Uberwiegend auf Erneuerbare Energien umzu-
stellen, erfordert also einen umfassenden Umbau des Stromsystems.

Das EEG hat den Ausbau der Erneuerbaren Energien insgesamt sehr beférdert. Erfolgsfak-
toren waren insbesondere verlassliche Rahmenbedingungen fir die Finanzierung, die eine
Vielzahl von Akteuren den Marktzutritt erlaubt haben. Andererseits hat der Ausbau zeitweilig
eine unerwartet hohe Dynamik entfaltet, insbesondere bei der Photovoltaik, die dazu gefiihrt
hat, dass der Netzausbau nicht im erforderlichen MaRRe Schritt hielt und durch schnell sin-
kende Herstellungskosten zum Teil Uberrenditen erzielt wurden. Gleichzeitig werden aktuell
aus Anlass der daraus und aus dem Sinken der Borsenpreise resultierenden Entwicklung der
EEG-Umlage die Kosten des Ausbaus thematisiert. Beides fiihrt zu einer Vielzahl an Vor-
schlagen fur eine grundlegende Neugestaltung des Finanzierungsmodells fiir Erneuerbare
Energien. Hier werden die Optionen fir einen solchen Mechanismus untersucht, wobei im
Unterschied zu vorliegenden Vorschlagen

— die Perspektive nicht auf den Ausbau von Erneuerbaren Energien allein beschrénkt,
sondern das gesamte Stromsystem beriicksichtigt wird

— explizit die Frage gestellt wird, wie die nachste EEG-Novellierung gestaltet werden
soll. Damit erscheint ein Zeithorizont bis etwa Ende des Jahrzehnts als angemessen,
und es kann das aufgestockte Ausbauziel von 40 %' des Stromverbrauchs herange-
zogen werden. Aufgrund der Verbrauchsentwicklung in den letzten Jahren wird ein
gleichbleibender Stromverbrauch zugrunde gelegt. Diese Rahmendaten kdnnen ver-

! Diese Aufstockung besteht in einem Angebot von Bundesumweltminister Altmaier vor dem Hintergrund, dass
das urspriinglich angestrebte Ziel einer 10 prozentigen Stromverbrauchsreduktion wohl nicht erreicht werden
kann.
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wendet werden, um erforderliche Flexibilitdtsoptionen und NetzmalRnahmen einzu-
schatzen

— eine ausfuhrliche Abwagung der Vor- und Nachteile der grundlegenden Finanzie-
rungsmodelle erfolgt. Dabei werden konkrete Handlungsmoglichkeiten fir (potenziel-
le) EE-Anlagenbetreiber inklusive deren Beteiligungsoptionen an den verschiedenen
Teilméarkten des Elektrizitatssystems berticksichtigt.

Ziel ist es, Vorschlage fir die anstehende EEG-Novellierung abzuleiten, die zielfihrend und
praktikabel sind, gleichwohl die langere Perspektive einer umfassenden Systemtransformati-
on bericksichtigen und zudem im Einklang mit dem EU-Recht stehen. Durch den syste-
misch-konzeptionellen Ansatz kann sowohl Uberprift werden, ob der EE-Ausbau netzver-
traglich ist und wie eine Netzvertraglichkeit ggf. hergestellt werden kann, als auch, ob genu-
gend Anreize fur erforderliche Flexibilitatsoptionen bestehen und wie ggf. wettbewerbliche
Anreize gegeben werden kénnen. Zudem koénnen Anpassungserfordernisse bestehender
Strommarkte abgeleitet werden.

Ziel der Studie ist es nicht, eine unmittelbare gesetzliche Umsetzung zu ermdglichen. Zwar
werden die aus unserer Sicht wesentlichen Eckpunkte der EEG-Novellierung abgeleitet und
begrindet, aber Detailfragen missen noch offen bleiben und kénnen in der bis zur Novellie-
rung verbleibenden Zeit diskutiert werden.

Eine Parametrisierung der vorgeschlagenen Finanzierungsmodelle konnte im Rahmen der
Studie nicht vorgenommen werden. Modellgestitzte Szenarienanalysen mit dem Ziel, Aus-
wirkungen der vorgeschlagenen Anderungen quantitativ abzuschatzen, mussten ebenfalls
unterbleiben. Insbesondere Netzsimulationen waren in diesem Projekt nicht méglich; gerade
zu Netzfragen, aber auch zu Flexibilitatsoptionen, flieBen Erfahrungen aus anderweitig
durchgeflihrten eigenen Analysen ein.

Das Vorgehen sowie der Aufbau der Arbeit sind in der folgenden Abbildung skizziert. Im Ka-
pitel 2 werden unter ,Kontext der Diskussion die Rahmenbedingungen auf den Strommark-
ten und die Implikationen des Ausbauziels auf die kiinftige zu erwartende Zusammensetzung
der EE-Technologien dargestellt. Die Ergebnisse werden verwendet, um im Kapitel 3 die
Notwendigkeit von Finanzierungsmodellen zu begrinden und die grundlegenden Alternati-
ven zu diskutieren. Dabei werden allgemeine Charakteristika dieser Modelle untersucht und
nach dort ebenfalls vorgestellten Kriterien bewertet. In Kapitel 4 werden die verschiedenen
Markte des Stromsystems und ihre Interdependenzen dargestellt und etwa erforderliche An-
derungen der Rahmenbedingungen diskutiert. Die Ergebnisse zu den grundsatzlichen Ei-
genschaften von Finanzierungsmodellen, die Charakteristika der Strommarkte sowie der
gquantitative Rahmen fir den EE-Ausbau werden verwendet, um in Kapitel 5 Vorschlage fur
die Eckpfeiler des novellierten EEG abzuleiten. Dabei werden

— auf Basis der Charakteristika der Strommarkte Fragen der Direktvermarktung vertieft
betrachtet

— die allgemeinen Charakteristika der Finanzierungsmodelle herangezogen und tech-
nikbezogen vertieft.

Die Ergebnisse sowie der Rahmen des Ausbaus der fluktuierenden Erneuerbaren Energien
(FEE) gehen in die Untersuchungen von Netzfragen (Kapitel 6) und Flexibilitatsoptionen
(Kapitel 7) ein. Dort wird geprift, ob der EE-Ausbau unter gegebenen Rahmenbedingungen
netzkompatibel ist bzw. hinreichend Anreize bestehen, die erforderlichen Flexibilitatsoptionen
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aufzubauen. Sofern das nicht der Fall ist, werden Ansatze entwickelt, wie dem abzuhelfen
ist.

Kapitel 8 behandelt zwei auch in der gegenwértigen Kostendiskussion wichtige Themen, die
weitgehend unabhangig von den sonstigen Themen entschieden werden kénnen: Die Frage,
wie Eigenverbrauchsregelungen wirken und welche Alternativen hier moglich sind, sowie die
Wirkung und Einschéatzung der allgemeinen Ausgleichsregelung, also der unter bestimmten
Voraussetzungen gewahrten Reduktion der EEG-Umlage fur Unternehmen. In Kapitel 9
schlieBlich erfolgt eine juristische Prufung der Kompatibilitat der Vorschlage mit dem europé-
ischen und dem nationalen Recht.

Kapitel 2: Kontext der Diskussion

Kapitel 3: Diskussion Kapitel 4: Finanzierungssegmente
grundlegender Modelle des Stromsystems

Kapitel 5: Vorschlage kiinftiger EE-Finanzierung

Kapitel 6: Netzfragen / Kapitel 7: Flexibilitdtsoptionen

Kapitel 8: weitere Aspekte EEG 2.0

Kapitel 9: juristische Prifung

Abbildung 3: Struktur des Berichts; eigene Darstellung
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2 Zum Kontext der Diskussion uber die Ausgestaltung des
kiinftigen Stromsystems

2.1 Zielsystem der Bundesregierung und FEE-Dominanz

Der angestrebte Umbau des Energieversorgungssystems erfolgt mit dem Ziel der ,Sicher-
stellung einer zuverlassigen, wirtschaftlichen und umweltvertraglichen Energieversorgung®
(Bundesregierung 2010, S. 3). Als Folge des durch den Menschen induzierten Klimawandels
wurden internationale Klimaschutzziele vereinbart und in nationale Zielsetzungen Ubersetzt.
Die Reaktorkatastrophe in Fukushima fuhrte zu einer Neubewertung der Risiken der Atom-
energie und letztlich zu einem vorzeitig geplanten Ausstieg in Deutschland. Dartiber hinaus
droht durch die derzeit hohe Importabhéngigkeit Deutschlands von endlichen fossilen Res-
sourcen langfristig ein Versorgungsproblem. Als Konsequenz legte sich die Bundesregierung
mit dem Energiekonzept von 2010 auf Erneuerbare Energien als tragende Saule der zukinf-
tigen Energieversorgung fest. Besonders hervorzuheben ist das Stromsystem, welches auf-
grund seines hohen Anteils am gesamten bundesdeutschen Energieverbrauch einen zentra-
len Baustein der Energiewende darstellt.

Die konkreten Ziele hinsichtlich des Beitrags der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Ener-
gien sind im Erneuerbaren Energien Gesetz (EEG) verankert: Demnach sieht das EEG 2012
vor, dass der Anteil Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung mindestens auf 35 %
bis 2020, 50 % bis 2030, 65 % bis 2040 und 80 % bis 2050 erhéht werden soll (EEG 2012:
8§ 1 Abs. 2). Mit seinem ,Verfahrensvorschlag zur Neuregelung des EEG* vom 11.10.2012
hat Bundesumweltminister Peter Altmaier (Altmaier 2012, S. 3) angekiindigt, dieses Ziel auf
40 % anheben zu wollen.

Vor dem Hintergrund der in Deutschland vorhandenen EE-Potenziale und der bisherigen
Entwicklung zeichnen sich bereits heute die Konturen des neuen Stromsystems in Deutsch-
land ab: Im Zentrum werden die fluktuierenden Erneuerbaren Energien (FEE) Windkraft und
Photovoltaik (PV) stehen. Ein weiteres wichtiges Segment ist die Stromerzeugung aus Kraft-
Warme-Kopplung (die hier auf die Nutzung der Biomasse beschrankt bleibt). Fur die sehr
hohe Bedeutung von Windkraft und PV gibt es aus heutiger Sicht eine Vielzahl guter Griinde:

— Im Gegensatz zu anderen Landern mit hohen EE-Anteilen ist das Potenzial an Hydro-
und Bioenergie fur eine anndhernde Vollversorgung in Deutschland nicht ausrei-
chend. Die umfassende Nutzung von Windkraft und PV hingegen ist geeignet, einen
erheblichen Beitrag zur deutschen Stromversorgung zu leisten.

— Anlagen zur Erzeugung von Strom aus Wind und Sonne haben in den vergangenen
Jahren sehr hohe Kostendegressionen erreicht. Nach gut begriindeten Prognosen
wird sich diese Degression weiterhin Gber einen langeren Zeitraum fortsetzen (Neij
2008). Demnach werden Windkraft und PV die guinstigsten Stromerzeugungstechno-
logien Uberhaupt sein.

— Der dezentrale Charakter von Windkraft- und PV-Anlagen hat zu einer hohen
Akteursvielfalt unter den Projektierern und Betreibern gefiihrt. Unter Marktmachtge-
sichtspunkten sind ein breiter energiewirtschaftlicher Mittelstand und eine hohe
Akteursvielfalt positiv zu beurteilen, um liquide Méarkte und einen fairen Wettbewerb
um die gunstigsten Projekte zu gewahrleisten.
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— Erneuerbare Energien genief3en in der Bevdlkerung eine allgemein hohe Akzeptanz.
Die Mdglichkeit einer direkten finanziellen Beteiligung an Bau und Betrieb der Anla-
gen kann diese noch weiter verbessern.

Da die Stromerzeugung aus Wind und Sonne vom natuirlichen Dargebot abhangt, ist offen-
sichtlich, dass sie von steuerbaren Flexibilitdtsoptionen flankiert werden muss. Der grundle-
gende Umbau der Erzeugungsstrukturen definiert die Rationalitdt des Stromsystems neu; die
noch von der Zeit vor der Liberalisierung gepragte Struktur der deutschen Energiewirtschaft
steht demnach erneut vor grof3en Veranderungen. Damit die FEE-Anlagen ihren angedach-
ten Platz im Zentrum des kinftigen Stromsystems einnehmen konnen, ist eine Weiterent-
wicklung dieses Systems nétig. Mit steigendem Anteil der FEE-Anlagen mussen diese tech-
nisch und wirtschaftlich schrittweise und vollstandig in das System integriert werden. Dabei
mussen die Teilmarkte und die nicht wettbewerblichen Bereiche derart weiterentwickelt wer-
den, dass die FEE-Anlagen neben der Stromproduktion auch schrittweise die erforderlichen
Systemdienstleistungen fiur eine sichere Versorgung tbernehmen kdnnen, soweit dies tech-
nisch-wirtschaftlich sinnvoll ist. Damit einhergehend ist zu erwarten, dass sich neue Akteure
und Institutionen bilden werden.

2.2 Zum Zusammenhang von Systemtransformation, Systeminteg-
ration und Marktintegration

In der wissenschaftlichen Literatur® und in der gesellschaftlichen Diskussion® zur Energie-
wende und zur Weiterentwicklung des EEG werden haufig die Begriffe Systemtransformati-
on, Systemintegration und Marktintegration verwendet, mitunter allerdings relativ unprazise
und zum Teil widersprichlich. Diese Begriffe werden auch in der vorliegenden Studie ver-
wendet; sie sollen daher im Folgenden geklart werden.

Das Energiesystem muss langfristig dem Ziel einer nachhaltigen Entwicklung geniigen.* Der
Energieverbrauch soll daher nach den Zielen der Bundesregierung reduziert und Uberwie-
gend durch Erneuerbare Energien abgedeckt werden.” Die Systemtransformation kann be-
grifflich prazisiert werden als der Prozess dieser grundlegenden und langfristigen Umgestal-
tung des gesamten Energiesystems. Dieser Begriff soll zugleich verdeutlichen, dass es nicht
um eine bloRe Weiterentwicklung des bestehenden Systems geht, sondern um eine Anpas-
sung des Systems an die Rationalitat der dargebotsabhangigen FEE und die damit verbun-
denen weitgehenden Veranderungen.

Mit Systemintegration der Erneuerbaren Energien wird begrifflich die Gesamtheit der Malf3-
nahmen geblindelt, die zum einen dazu beitragen, einen standig steigenden Anteil Erneuer-
barer Energien in das Stromsystem aufzunehmen, und zum anderen den System- und damit
den Integrationsrahmen sukzessive um die Bereiche Warme und Verkehr erweitern.

2 7. B. Enervis/BET (2013), Kopp et al. (2012), Hirschhausen (2011).

$7.B.: http://www.bmu.de/themen/klima-energie/energiewende/strommarkt/marktintegration/, http://www.bee-
ev.de/BEE-im-Dialog/Plattform-Systemtransformation/Plattform-Systemtransformation.php oder
http://www.vku.de/energie/energieerzeugung/erneuerbare-energien/plattform-erneuerbare-energien-diskutiert-
eeg-reform.html.

*S.z. B.§1Satz 1 EEG.

® Der Primarenergieverbrauch soll bis 2050 um 50 % und der Stromverbrauch um 25 % sinken. Der Bruttoend-
energieverbrauch bzw. der Bruttostromverbrauch sollen dann zu 60 % bzw. 80 % durch Erneuerbare Energien
bereitgestellt werden. (s. http://www.bmu.de/themen/klima-energie/energiewende/beschluesse-und-
massnahmen/).
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Die Systemintegration umfasst damit insbesondere:

— ein technisch-wirtschaftlich optimales Zusammenspiel von fluktuierenden Erneuerba-
ren Energien als tragende Saule mit den erforderlichen Flexibilitatsoptionen auf der
Nachfrageseite, der konventionellen Erzeugungsseite (inklusive der KWK) sowie von
Speichern

— die Flexibilisierung des bestehenden Kraftwerksparks und der Nachfrage, um der
Fluktuation der Einspeisung von Wind und Sonne Rechnung zu tragen

— den Um- und Ausbau der Netze sowohl im Ubertragungs- als auch im
Verteilnetzbereich inklusive einer neuen Aufgabenverteilung zwischen Ubertragungs-
und Verteilnetzbetreibern zur Absicherung der Systemsicherheit

— die Erbringung von Systemdienstleistungen durch Erneuerbare Energien und damit
die sukzessive Ablosung der fossilen und nuklearen Anlagen, die hier bislang die ent-
scheidende Rolle spielen

— eine engere Verzahnung von Strom-, Warme- und Verkehrssektor durch gemeinsame
Speicherldsungen und Netzoptimierungen.

Die verschiedenen genannten Anderungen sind dabei voneinander abhangig und mussen
daher integriert gedacht und realisiert werden. Diese Definition von Systemintegration geht
weit Uber bspw. die von Gawel/Purkus (2012) hinaus, die darunter lediglich verstehen, ...
die EE... starker in die Netzstabilisierung einzubinden und (sie) ... in hdherem Mal3e Sys-
temdienstleistungen erbringen (zu lassen) (S. 3f.). Letztlich steckt hinter unserer breiten
Definition die Auffassung, dass die Systemtransformation es erforderlich macht, alle Sys-
temelemente zu einem integrierten, auf die tragende Rolle der FEE ausgerichteten Gesamt-
system zusammen zu fligen.

Die Marktintegration der Erneuerbaren Energien verfolgt das Ziel, den Zutritt der EE zu den
unterschiedlichen Teilmarkten des Stromsektors, insbesondere zu den Grof3handels- und
Regelenergiemarkten, und eine entsprechende Anpassung der jeweiligen Regelwerke zu
gewahrleisten. Mit einer Marktintegration wird das Ziel verbunden, Wettbewerb als Entde-
ckungsverfahren zu nutzen, um durch Preissignale eine effiziente Allokation von Ressourcen
zu erreichen. Aus der volkswirtschaftlichen Theorie ist dieser Ansatz nachvollziehbar. Dabei
steht der Leitgedanke im Vordergrund, dass die Koordination einer Vielzahl von Erzeu-
gungsanlagen zur Deckung der Nachfrage am effizientesten tber Strompreissignale gewahr-
leistet werden kann, soweit die Markte liquide und eine hinreichende Anzahl von Akteuren
beteiligt sind. Inwieweit oder unter welchen Bedingungen gegenwartig eine Marktintegration
eine auch langfristig optimale Allokation von Ressourcen im System verspricht, ist naher zu
untersuchen. Dabei sind erstens die Eigenschaften verschiedener EE-Techniken, deren ge-
genwartiger Entwicklungsstand sowie die Kosten- und Akteursstruktur zu beachten. Zweitens
sind die noch aus der Monopolversorgung herriihrenden Strukturen und bestehenden Ver-
zerrungen auf den Strommarkten zu bertcksichtigen (s. dazu Abschnitt 2.3). Drittens sind
Auswirkungen durch den bestehenden Einspeisevorrang der EE-Anlagen zu bertcksichti-
gen, die zu Uberproduktion (mehr Einspeisung als Nachfrage) und in der Folge zu negativen
Borsenstrompreisen fihren kénnen.

Die folgende Abbildung differenziert die unterschiedlichen Begriffe mit Hilfe ihrer dominieren-
den Charakteristika.
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Abbildung 4:  Zur Differenzierung der Begriffe Markt- und Systemintegration sowie System-
transformation; eigene Darstellung

2.3 Aktuelle Verzerrungen der Rahmenbedingungen fir die

Strommarkte
Bei der Diskussion um eine starkere Marktintegration der Erneuerbaren Energien stellt sich
die Frage, welche Verzerrungen aufgrund der Marktstrukturen auf den bestehenden Strom-
markten existieren und ob dadurch die angestrebte Systemtransformation in Tempo und Um-
fang beeintrachtigt wird.

Die Umwandlung von fossilen und atomaren Brennstoffen in elektrische Energie ist mit vielen
negativen externen Effekten verbunden (Tabelle 1). Im Gegensatz hierzu ist die Stromerzeu-
gung aus EE mit sehr geringen externen Effekten verbunden, die sich Uberwiegend aus dem
Energieeinsatz zur Herstellung der Anlagen ergeben (Krewitt/Schlomann 2006).
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Tabelle 3: Negative externe Effekte beim Einsatz fossiler und atomarer Brennstoffe zur
Stromerzeugung (vgl. Krewitt/Schlomann 2006, Peterson 2011); eigene Dar-
stellung

Einsatz und Abbau von fossilen Brennstoffen

* Ausstol von Klimagasen und deren beschleunigende Wirkung auf den Klimawandel

* Ausstol von Luftschadstoffen und deren schadliche Wirkungen auf die menschliche
Gesundheit, die Funktion von Okosystemen, Biodiversitat und die Agrarproduktion
sowie hervorgerufene Schaden bei metallischen und anorganischen Materialien

Einsatz, Abbau, Lagerung und Entsorgung von atomaren Brennstoffen

* Direkte Kosten und Folgekosten durch die Freisetzung radioaktiver Strahlung auf-
grund von Kraftwerksstérungen und -unfillen

* Direkte Kosten und Folgekosten beim Abbau und der Weiterverarbeitung von Uran

+ Erhidhtes Gefahrenpotential durch Anschlage auf Kernkraftwerke sowie Lagerstéatien
von atomaren Brennstoffen und Abfillen

* Folgekosten der Endlagerung von atomaren Abfall

Mit dem europdaischen Emissionshandel wurde ein Instrument geschaffen, um die externen
Kosten der Klimaauswirkungen zu internalisieren. Aufgrund von Anrechnung von Emissi-
onsminderungen auflerhalb Europas sowie des krisenbedingten Wirtschaftseinbruchs der
vergangenen Jahre haben die Zertifikatpreise inzwischen ein derart niedriges Niveau er-
reicht, dass das Instrument derzeit eine zu geringe emissionsmindernde Steuerungswirkung
fir den Brennstoffeinsatz bei der Stromerzeugung besitzt. Zudem werden weitere Umwelt-
auswirkungen wie Gesundheitsschaden durch sonstige Luftschadstoffe, Schaden in Okosys-
temen oder der Flachenverbrauch durch Abbau der Ressourcen durch das Instrument aktuell
nicht adressiert (vgl. Lehmann und Gawel 2013). Der europaische Emissionshandel stellt
dennoch ein wichtiges umweltpolitisches Instrument dar, jedoch kann dieses aufgrund der
genannten konzeptionellen Beschrankungen und strukturellen Schwachen nicht seine ge-
wiinschte Wirkung entfalten. Zudem sind durch ihn bei Weitem nicht alle negativen Effekte
der Stromerzeugung aus fossilen Ressourcen adressiert.

Die Nutzung atomarer Brennstoffe zur Umwandlung in elektrische Energie ist nicht mit dem
Ausstol3 von Klimagasen verbunden und wird daher nicht vom Emissionshandel erfasst. Zur
Internalisierung der aufgefiihrten negativen externen Effekte existiert kein Instrument, folglich
werden diese von der Gesellschaft getragen.® Die Folgekosten von Endlagerung oder eines
groRReren Unfalls sowie die Versicherungskosten, die nur zu einem Bruchteil von den Kraft-
werksbetreibern getragen werden (vgl. Peterson 2011), finden sich demnach nicht in den
Stromerzeugungskosten und somit auch nicht in den Angebotspreisen auf den Strommark-
ten wieder. Ware dies der Fall, wirden sich einer Abschéatzung zufolge die variablen Erzeu-
gungskosten von Atomstrom vervielfachen (vgl. Schroder et al. 2013, S. 32 ff.).

® Die Einfihrung der Kernbrennstoffsteuer in 2011 wurde mit Verweis auf die Sanierungskosten der Schachtanla-
ge Asse |l begriindet. Die Hohe der Steuer ist jedoch sehr gering im Vergleich zu den Gibrigen Lagerkosten und
steht derzeit noch auf dem rechtlichen Prifstand.
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Eine starkere Marktintegration der EE bedeutet, wie ausgefihrt, eine zunehmende Teilnah-
me an den Strommarkten. Hierbei ist zu beachten, dass die Kraftwerksstruktur’ im deutschen
Stromsektor durch die Zeit vor der Liberalisierung gepragt ist und die Anbieterstruktur durch
den unmittelbar mit der Liberalisierung einsetzenden Konzentrationsprozess. Aktuell kontrol-
lieren die vier grof3ten Energieversorger (RWE, E.ON, Vattenfall, EnBW) in der Summe 68 %
aller konventionellen Stromerzeugungskapazitaten in Deutschland mehrheitlich, wobei RWE
und E.ON jeweils 21 % besitzen. Zusatzlich sind die vier grof3ten Versorger an weiteren 6,3
% der gesamten installierten konventionellen Leistung mit weniger als 50 % beteiligt (Mono-
polkommission 2013, S. 71 ff.).

Eine aktuelle Untersuchung der Monopolkommission (2013, S. 80 ff.) verwendet den Resi-
dual Supply Index (RSI)® als Marktmachtindikator auf dem deutschen Strommarkt. Dieser
Analyse zur Folge hat sich die wettbewerbliche Situation in 2012 gegenlber den Ergebnis-
sen einer Untersuchung des Bundeskartellamtes (2011) fur die Jahre 2007 und 2008 ver-
bessert. Die Unterscheidung in vier Szenarien und verschiedene Schwellenwerte zeigen
jedoch die Abhangigkeit der Ergebnisse von der unterschiedlichen Beriicksichtigung der Im-
portkapazitat, der Industriekraftwerke sowie der Zuordnung von Kraftwerkskapazitaten. Im
Hauptszenario wurden unter Beriicksichtigung aller nach der Dominanzmethode zugeordne-
ten Kraftwerkskapazitdten und der Importkapazitat nur sehr geringe Mdoglichkeiten zur
Marktmachtaustibung festgestellt. In einem Szenario ohne Berucksichtigung der Importkapa-
zitat kam die Monopolkommission zu dem Ergebnis, dass ein deutlich héheres Potenzial
vorliegt, was aber noch unter dem Niveau liegt, dass zuvor vom Bundeskartellamt (2011)
festgestellt wurde.

Insgesamt nimmt die Monopolkommission (2013) aufgrund der Ergebnisse an, dass im Jahr
2012 nur geringe Mdglichkeiten zur Marktmachtaustibung bestanden, wobei die Ergebnisse
stark abhangig von den Szenarioannahmen sind und deren Interpretation von der Festle-
gung der Schwellenwerte bestimmt wird. Zudem sind die konzeptionellen Beschrankungen
des RSI als Indikator zu beachten, da dieser ausschliel3lich allein auf die Kapazitat eines
Unternehmens im Verhéltnis zur gesamten Kapazitat und der gesamten Nachfrage innerhalb
eines definierten Markts abzielt. Werden ausschlieBlich die Spitzenlaststunden betrachtet, da
diese besonders anféllig fur mdglichen Marktmissbrauch sind, erhoht sich allein nach der
Berechnung des RSI das Potenzial zur Marktmachtausiibung (vgl. Monopolkommission
2013, S. 85). Das deutet darauf hin, dass zumindest in bestimmten Situationen Marktmacht
bedeutsam sein kann. Ob z. B. in Spitzenlastzeiten Kapazitaten zurtckgehalten wurden,
wurde von der Monopolkommission nicht untersucht. Da die Monopolkommission das fakti-
sche Verhalten der Marktteilnehmer nicht betrachtet hat, ist ein Ausnutzen von gerade auch
temporarer Marktmacht nicht auszuschliel3en. Dariiber hinaus existieren weitere Faktoren
auf die Moglichkeit zur Austibung von Marktmacht, wie z. B. die Kraftwerksparkzusammen-
setzung der betrachteten Unternehmen oder die Elastizitat der Nachfrage (vgl. Bundeskar-
tellamt 2011, S. 106 ff.), die von der Monopolkommission nicht unmittelbar in ihre Markt-
machtanalyse einbezogen wurden. Zudem hat die Monopolkommission Regelenergiemérkte
nicht eigens untersucht, da sie diese nicht als vom GrofRhandel getrennte Markte auffasst.
Diese Marktabgrenzung ist umstritten, da zumindest im Sekundarregel- und Primérregel-

" Die Kapitalkosten von Kraftwerken, die nach der Liberalisierung noch lange Zeit und gréRtenteils auch gegen-
wartig noch laufen, wurden vor der Liberalisierung im Regime der Strompreisregulierung bezahlt. Dadurch ent-
standen Kraftwerkseigentiimern durch die Liberalisierung erhebliche zusatzliche Einnahmen (,stranded benefits®).

8 Fiir ein bestimmtes Unternehmen i wird der RSI wie folgt berechnet:

Siehe Monopolkommission (2013, S. 77 ff.) fur eine weiterfilhrende Beschreibung und Diskussion.
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markt aufgrund der Praqualifikationserfordernisse erhebliche Markteintrittsbarrieren existie-
ren. Inwieweit auf diesen Markten Marktmacht vorliegt und genutzt wird, bleibt demnach of-
fen.

Aufgrund der Unvollstandigkeit und Unsicherheiten vorliegender Untersuchungen, der beo-
bachteten Marktstruktur und der Mdoglichkeiten von Marktmanipulationen ist die Anregung
der Monopolkommission, den GroRRhandelsmarkt weiter zu beobachten, nachzuvollziehen.
Angesichts dessen ist auch die Umsetzung der EU-Verordnungen REMIT (Regulation on
wholesale Energy Market Integrity and Transparency) und EMIR (European Market Infrast-
ructure Regulation) mit der einhergehenden Einrichtung einer Markttransparenzstelle zu be-
gruRen. Durch die entsprechende Datensammlung und eine starkere Kooperation der Ener-
giemarktaufsichtsbehorden ist eine verbesserte Uberwachung der EnergiegroBhandelsmérk-
te mit einem Augenmerk auf die Ausiibung von Marktmacht und auf Handelsmanipulationen
zu erwarten.

2.4 Exkurs: Zur Bedeutung und Entwicklung des Strompreises und
der EEG-Umlage

Seit einiger Zeit ist in der o6ffentlichen Diskussion von mafgeblichen politischen Akteuren
ganz oder teilweise folgende Argumentation zu finden: Es werden stark steigende Strom-
preise — mitunter gar eine ,Strompreisexplosion“ — konstatiert, die mit den steigenden Kosten
des Ausbaus Erneuerbarer Energien im Strombereich begriindet werden. Fir diese Kosten
wiederum wird auf die EEG-Umlage verwiesen. Der Anstieg der Strompreise soll dann durch
eine Reform des EEG begrenzt werden, da steigende Strompreise die Wettbewerbsfahigkeit
von Unternehmen beeintrachtigten und von Haushalten nicht getragen werden kénnen.®

Dieser skizzierte Gedankengang wird im Folgenden naher betrachtet. Dabei wird zuerst die
Bedeutung der EEG-Umlage diskutiert, also die Frage, inwieweit die EEG-Umlage die Kos-
ten des Ausbaus Erneuerbarer Energien widerspiegelt. Im Zusammenhang damit wird die
Entwicklung der GroBhandels(Borsen)preise betrachtet, die eine Grundlage fiir die Diskussi-
on der Endkundenpreise ist. Anschlieend wird die Stromverbraucherseite getrennt nach
Industrie-/Gewerbe- und Haushaltskunden thematisiert, wobei jeweils die Frage gestellt wird,
wie sich die Preise entwickelt haben und inwieweit Preisénderungen von den Endverbrau-
chern getragen werden koénnen.

Zur EEG-Umlage

Mitunter findet sich der Begriff ,,(EEG—)Differenzkosten“lO, womit die Differenz zwischen Aus-
zahlungen an Anlagenbetreiber entsprechend EEG und Einnahmen aus der Vermarktung
des EE-Stroms (zuzlglich von z. B. Vermarktungs- und Verwaltungskosten) gemeint ist. Dies

® Ganz oder teilweise ist diese Argumentation zu finden z. B. unter http://www.fdp.de/Aktuelle-Meldungen-aus-
der-Bundespartei/543c185/index.html?id=19040&suche=FDP%20Bundespartei,
http://www.fdp.de/files/1463/Flugblatt_Strompreisbremse.pdf,
http://www.wirtschaftsrat.de/wirtschaftsrat.nsf/id/energiepolitik-de?open&ccm=000200010076,
http://www.bdi.eu/Statements_17870.htm. S. auch die Zusammenstellung in DUK (2013, S. 4 ff.).

195, 7. B. http://www.bmu.de/fileadmin/bmu-import/files/pdfs/allgemein/application
/pdfleeg_2012_informationen_faq_bf.pdf, Energy Brainpool (August 2013, S. 8 ff.). Dort wird aber deutlich be-
nannt, was mit Differenzkosten in dem Kontext gemeint ist und genauer ausgefiihrt, wie sie geschatzt werden, die
EEG-Umlage auf deren Basis ermittelt wird und ein Ausgleich der Differenz zwischen Ex-ante-Schatzung und Ex-
post-Ergebnis erfolgt. In diesem Abschnitt wird eine vereinfachte Darstellung gewahlt, um auf grundséatzliche
Fragen zu fokussieren.
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ist missverstandlich, da der Begriff den Eindruck erwecken kann, als wirden die Zusatzkos-
ten des EE-Ausbaus im Vergleich zu einem unterbleibenden Ausbau ausgewiesen. Ein um-
fassender Vergleich aus dkonomischer Sicht wirde hingegen eine Kosten-Nutzen-Analyse
erfordern, wie sie z. B. in ISI et al. (2012) versucht wird. Dort sind z. B. auch makrotkonomi-
sche Effekte und Verteilungseffekte genannt. Verengt man den Blick auf das Stromsystem,
so ist die dortige Wirkkategorie ,systemanalytische Effekte” relevant. Dabei waren dann auch
monetarisierte vermiedene externe Effekte zu beriicksichtigen. Ohne diese wiederum ge-
langt man zu eingepreisten Effekten des Stromsystems, die neben Erzeugung auch z. B.
Unterschiede der Netzkosten beriicksichtigen. Bei einem ausschlie3lichen Vergleich der Er-
zeugungskosten sind die Stromgestehungskosten eines langfristigen Ausbaupfads Erneuer-
barer Energien mit denjenigen eines alternativen Szenarios zu vergleichen, wie es z. B. DLR
et al. (2012, S. 222 ff.) erlautern und tun und was dort als ,systemanalytische Differenzkos-
ten“ bezeichnet wird."* Die Zahlungen an EEG-Anlagenbetreiber entsprechen nun zwar den
Uber die Zeit und Technologien summierten Stromgestehungskosten — also Vollkosten, die
man auch als langfristige Grenzkosten auffassen kann — der EEG-Anlagen*?, wobei die
Stromgestehungskosten i. d. R. im Zeitverlauf sinken. Die zur Ermittlung der ,EEG-
Differenzkosten® von diesen Zahlungen abgezogenen Erlése resultieren jedoch aus der
Vermarktung der EEG-Einspeisung an Spotmarkten, deren Preise i. d. R. durch kurzfristige
variable Kosten bestimmt werden (bei Annahme unelastischer Last). Es werden also Uber
einen langeren Zeitraum summierte langfristige und Uber die Zeit sinkende Grenzkosten
ausgewahlter Erzeugungsanlagen mit kurzfristigen Grenzkosten der gesamten Stromerzeu-
gung verglichen. Dies ist ein schwierig zu interpretierender Vergleich, da implizit unterschied-
liche Kostenkonzepte und v. a. eine Aggregation Uber zeitlich variable Stromgestehungskos-
ten verwendet werden. Die sogenannten ,EEG-Differenzkosten® kbnnen demnach nicht als
Zusatzkosten fur den Ausbau Erneuerbarer Energien interpretiert werden.

Zudem steigt die HOhe dieser ,EEG-Differenzkosten“ mit sinkenden Borsenpreisen, die wie-
derum u. a. tendenziell von der EE-Erzeugung gesenkt werden (,Merit-Order-Effekt“).* Ein
Indiz fur die Wirkung mag eine Betrachtung der Day-Ahead-Preise geben. In der Abbildung
unten sind die Jahresdurchschnitte des Phelix-Base-Preises angegeben. Nach einem deutli-
chen Anstieg 2005, der mit der Einflhrung des CO,-Zertifikat-Handels einherging, deren
Preis dann 2007 fiel, stiegen die Preise in 2008 durch steigende Priméarenergietragerpreise
stark an und gingen in Folge der Wirtschaftskrise zuriick. Am aktuellen Rand sind sinkende
Preise zu beobachten, zu denen der Merit-Order-Effekt gemeinsam mit anderen Einfliissen
wie sinkenden CO,-Zertifikat-Preisen beigetragen haben dirfte. Der EE-Ausbau diirfte also
zu einem Sinken der GroBhandelspreise beigetragen haben und Uber diesen Mechanismus
tendenziell zu einem Sinken der Endkundenpreise.

'3, auch Loschel et al. (2012, S. 93 ff.), wo auch darauf verwiesen wird, dass man fir die Berechnung von Diffe-
renzkosten ein kontrafaktisches Szenario — ohne EE-Ausbau — benétigt.

2 zur Vereinfachung wird hier allein eine Einspeisevergiitung besprochen und gegenwartige genutzte Direktver-
marktungsoptionen, fur die grundséatzlich analog argumentiert werden kann, werden nicht explizit berticksichtigt.
13 Schatzungen des Merit-Order-Effekts sind mit erheblichen Unsicherheiten verbunden (Léschel et al. 2012,

S. 97 f). Um einen Anhaltspunkt Gber die mdgliche GréRenordnung zu geben, sei auf eine Schatzung von

2,8 Mrd. € firr das Jahr 2010 verwiesen (ISl et al., 2012). 2012 lag der Merit-Order-Effekt bei rund 1 ct/kwh (Oko-
Institut 2013, S. 18).
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Abbildung 5: Entwicklung des jahresdurchschnittlichen Phelix-Base-Preises (nominal)*;
Daten: EPEX, eigene Berechnung; *: fir 2013 wurde der Durchschnitt vom
01.01. bis 31.08. verwendet)

Die ,EEG-Differenzkosten geben aber den Zahlungsstrom an, der von den Verbrauchern
unmittelbar erhoben und an die EEG-Anlagenbetreiber ausgezahlt wird.”™ Erhoben werden
die Differenzkosten als Aufschlag auf den Stromverbrauch (EEG-Umlage). Dabei werden
stromintensive Unternehmen und Eigenverbrauch ausgenommen, wodurch 2012 diese Ver-
braucher um rund 4,3 Mrd. € entlastet wurden (DUH 2013, S. 24) und von dem restlichen
Verbrauch entsprechend mehr eingenommen werden musste. Dadurch erhdhte sich die
EEG-Umlage fur andere Verbraucher im Jahr 2012 um 0,63 ct/kWh.*® Die Hohe der EEG-
Umlage, die in Stromrechnungen den Verbrauchern ausgewiesen wird, zeigt demnach zwar
die Zahlungen, die an EEG-Anlagenbetreiber flieBen, mit Differenzkosten haben sie aller-
dings kaum mehr zu tun. Auch weil der EE-Ausbau preissenkend auf die GroRBhandelspreise
wirkt und die Kostenkomponenten EEG-Umlage und Strombeschaffungskosten schon des-
halb nicht unabhangig, sondern tendenziell negativ korreliert sind.*’

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass

— die ,EEG-Differenzkosten® kein Maf} fir Mehrkosten des EE-Ausbaus sind, da hier
systemanalytische Differenzkosten heranzuziehen waren. Eine Kosten-Nutzen-
Abwagung des EE-Ausbaus misste dartber hinaus weitere Effekte berticksichtigen

— die EEG-Umlage ein ungeeigneter Indikator der spezifischen Ausbaukosten ist, da
Ausnahmeregelungen den Wert zusétzlich verzerren

4 Zu sinkenden Terminmarktpreisen s. Kapitel 3.1.

!5 Fiir das Jahr 2013 wurde ein Volumen von 20,4 Mrd. € prognostiziert.

16 Zu Naherem s. Kapitel 8.2.

™ Im Weiteren wird nicht mehr jeweils extra auf diesen Zusammenhang der Strompreiskomponenten hingewie-
sen.
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— der EE-Ausbau u. a. zu dem Sinken der Grof3handelspreise am aktuellen Rand bei-
getragen haben drfte.

Industriekunden

Industrie- und Gewerbekunden zahlen insbesondere je nach Spannungsebene des An-
schlusses, Jahresverbrauch und Verbrauchscharakteristika hochst unterschiedliche Strom-
preise. Verstarkt wird dies durch vielfaltige Vergiinstigungen, die das Netzentgelt, die Kon-
zessionsabgabe, die Stromsteuer, die KWK-Umlage und die EEG-Umlage betreffen kon-
nen.'®

Um die Bedeutung der Strompreise fur die Industrie einzuschétzen, wird als erstes die Be-
deutung der Stromkosten fur die Gesamtkosten betrachtet. Als MalR kann der Energiekos-
tenanteil”® am Bruttoproduktionswert dienen. Die Verteilung der Anteile nach Wirtschafts-
zweigen des Bergbaus und verarbeitenden Gewerbes zeigt die folgende Abbildung. Rund
53 % der Wirtschaftszweige haben einen Energiekostenanteil von weniger als 2 % und rund
80 % haben einen Anteil von unter 4 %. Der Kostenanteil ist demnach fur die meisten Wirt-
schaftszweige so gering, dass Erhdhungen der Strompreise auch im kleinen zweistelligen
Prozentbereich keine entscheidenden wirtschaftlichen Probleme erwarten lassen. Insbeson-
dere ist fir einen Grof3teil der Branchen damit auch nicht davon auszugehen, dass Strom-
preise die internationale Standortwahl malRgeblich beeinflussen.
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'8 3. hierzu z. B. die Ubersicht in DUH (2013, S. 21 ff.).
19 Energiekosten werden verwendet, da Daten fir den Stromkostenanteil in der entsprechenden Auflésung nicht
vorliegen. Der Stromkostenanteil ist also nie grof3er als die verwendeten Anteile.
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Abbildung 6: Anteil der Energiekosten am Bruttoproduktionswert der Wirtschaftszweige des
verarbeitenden Gewerbes und des Bergbaus 2011%°; Daten: Statistisches
Bundesamt. Eigene Berechnung und Darstellung

Je nach Abgrenzung industrieller GroRkunden sind deren Strompreise seit 2008 gestiegen®*
oder leicht gesunken?. DUH (2013, dort Abb. 4) zeigt, dass die Preise fiir industrielle Mittel-
spannungskunden am aktuellen Rand den niedrigsten Wert seit Mitte 2005 erreicht haben.
Die Entwicklung der Strompreise fir Gewerbe- und Industriekunden ist demnach nicht ein-
heitlich und hangt vom konkreten Verbrauchsfall ab.

Betrachtet man die Strompreise fUr industrielle GroRverbraucher im internationalen Ver-
gleich, ist aktuell auch keine relative Verteuerung des Stroms zu beobachten (s. z. B. DUH
2013, S. 16 ff. oder Matthes, Juni 2013, S. 3). Eine Verschlechterung der Wettbewerbsposi-
tion in den letzten Jahren ist fur industrielle Grol3verbraucher nicht zu erkennen. Sie kdnnten
aufgrund des Merit-Order-Effektes in Verbindung mit den Verginstigungen auch durch nied-
rigere Strompreise vom EE-Ausbau profitieren.

Zusammenfassend lasst sich sagen:

— Energiekostendaten deuten darauf hin, dass steigende Strompreise flr den Grof3teil
der Wirtschaftszweige die Kosten nur wenig beeinflussen.

— Allerdings sind Branchen und Unternehmen zu finden, die einen merklich tberdurch-
schnittlichen Anteil aufweisen drften. Inwieweit sie auch im internationalen Wettbe-
werb stehen und steigende Strompreise tatsachlich ihre Wettbewerbsfahigkeit merk-
lich beeinflussen, erfordert umfangreiche eigenstandige Untersuchungen, die hier
nicht durchgefuhrt werden kénnen.

— Fur industrielle Grol3verbraucher sind keine Indizien fur im Vergleich zum européi-
schen Ausland steigende Strompreise zu beobachten.

Haushalte

Die Entwicklungen der realen Energietragerpreise fiir Haushalte seit 1991 sind in der Abbil-
dung unten dargestellt. Nach einem Uberwiegend leichten Riickgang in den 90er-Jahren —
aul3er bei festen Brennstoffen — ist seit Anfang der 2000er-Jahre ein deutlicher Anstieg flr
alle Energietrager zu verzeichnen. Der Strompreis ist also tatséchlich merklich gestiegen.
Eine Diskussion zur Bezahlbarkeit von Energie fir Haushalte kann allerdings nicht auf Strom
verengt werden, da auch die Preise anderer Energietrager fir Haushalte entsprechend ge-
stiegen sind. Insbesondere dann nicht, wenn berlcksichtigt wird, dass fir Haushalte z. B.
2010 rund 40 % ihrer Ausgaben fur Energie auf Kraftstoffe entfielen, knapp 28 % auf Strom
und der Rest auf andere Energietrager®®, wobei sich der Rest im einzelnen Haushalt je nach
Art der Warmwasser- und Warmeerzeugung auf einen einzelnen Energietrager konzentrie-
ren kann.

20 v/erwendet wurden grundsatzlich 4-Steller nach WZ2008; sofern keine Daten auf Ebene der 4-Steller vorlagen,
wurden 3- oder 2-Steller verwendet. Dadurch resultierte eine Unterscheidung von 227 Wirtschaftszweigen.

21’3, BMWi (2013, Tabelle 29a).

2.3 EWI (2012, Abbildung 2).

%% Diese Aufteilung soll eine Orientierung ermoglichen. Aufgrund der in der Abbildung zu sehenden jahrlichen
Schwankungen der Energietragerpreise sind auch aktuellere Zahlen nicht als akkurater aufzufassen. Die Zahlen
sind aus den aktuellen Daten des Statistischen Bundesamtes zur Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung, Kon-
sumausgaben der Haushalte nach Verwendungszweck berechnet.
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Abbildung 7:  Entwicklung der realen Energietragerpreise fur Haushalte (Werte 2010 auf 1
normiert); Daten: Statistisches Bundesamt, eigene Berechnung

Die Treiber des Strompreisanstiegs kann man anhand der Zusammensetzungen der Strom-
preise fir Haushalte nach einzelnen Komponenten isolieren, wie sie z. B. in Bundesnetz-
agentur (2012, S. 141) und mit aktuellem Rand und detaillierter Auflistung von Abgaben und
Steuern in Energy Brainpool (Mérz 2013, S. 4)** zu finden sind. Aus Energy Brainpool ist
ersichtlich, dass die Kosten fiir Erzeugung, Transport, Vertrieb von 2009 bis 2010 — wie die
meisten anderen Komponenten — konstant geblieben und die EEG-Umlage sowie die Mehr-
wertsteuer gestiegen sind. Der Anstieg der EEG-Umlage ist also am aktuellen Rand tatsach-
lich bedeutend. Bundesnetzagentur (2012, S. 141) spaltet die Kosten fliir Erzeugung, Trans-
port und Vertrieb weiter auf in ,Netzentgelt“ sowie ,Erzeugung und Vertrieb (inklusive Mar-
ge)“. Wahrend die Netzentgelte von 2006 (7,40 ct/kwh) bis 2009 (5,80 ct/kwWh) leicht sanken
und am aktuellen Rand wieder leicht steigen, stiegen die Kosten von ,Erzeugung und Ver-
trieb (inklusive Marge)“ von 4,49 ct/kWh (2006) auf 8,36 ct/kWh (2009) und blieben seitdem
etwa konstant. Sofern man nicht von deutlich steigenden Vertriebskosten ausgeht, wurde der
Rickgang der Borsenpreise demnach nicht an die Haushaltskunden weitergegeben. Energy
Brainpool (Méarz 2013, S. 8) macht darauf aufmerksam, dass langfristig ausgelegte Beschaf-
fungsstrategien der Vertriebe zu einer verzdgerten Anpassung der Beschaffungskosten an
Borsenpreisentwicklungen fihren kdnnen, da die Beschaffung i. d. R. 1-3 Jahre vor Liefe-
rung durchgefihrt wird. Falls das zutrifft, ist ein Rickgang dieser Komponente in unmittelba-
rer Zukunft zu erwarten.

Inwieweit Haushaltskunden eine Erhéhung der Strompreise tragen kdnnen, hangt von dem
Anteil ihrer Konsumausgaben ab, der auf Strom entfallt. Dieser Anteil lag 2010 nach der
Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung bei rund 2,3 %.% Selbst ein sehr erheblicher Anstieg
des Strompreises fur Haushalte fuhrt bei gleichbleibender Verbrauchsmenge demnach zu

* Die weitere Ausfilhrung verwendet nominale Preise. Eine weiter zuriickreichende Darstellung in wieder etwas
anderer Aufteilung bietet GWS (2013, S. 6).

% Nach Auswertung der letzten Einkommens- und Verbrauchsstichprobe 2008 lag er bei 2,6 % (s. GWS 2013,
S. 7f1).
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relativ geringfigigen Wirkungen auf die Konsummaéglichkeiten. Deshalb ist nicht zu sehen,
dass ein durchschnittlicher Haushalt tatsachlich durch steigende Strompreise in finanzielle
Bedrangnis gerat. Z. B. steigt der Anteil an Ausgaben fur Strom an den Konsumausgaben
nach GWS (2013, S. 8, 10 u. 14) bei einem Anstieg der Umlage auf 6,867 ct/kWh in 2015
nur von 2,6 % (im Jahr 2008) auf 3,15 %. Fur einen durchschnittlichen Haushalt ist dies kei-
ne hohe Belastung, zumal es sich um eine eher hohe Schéatzung handeln durfte, da dort der
Anteil der Stromausgaben an den Konsumausgaben nach EVS verwendet wird, der Uber
dem nach der Volkswirtschaftlichen Gesamtrechnung liegt.

Nun kann eingewandt werden, dass aber Haushalte mit relativ geringem Einkommen we-
sentlich stérker belastet werden als ein durchschnittlicher Haushalt. Um dies zu untersuchen,
kann z. B. eine Rechnung mit einer Umlage von 5 ct/kWh fur 2013 des IdW (2012, S. 17)
herangezogen werden. Die prozentuale Belastung des Aquivalenzeinkommens durch diese
Umlage liegt fur Durchschnittshaushalte im untersten Einkommensdezil bei 1,48 %, im
zweitniedrigsten Einkommensdezil bei 0,96 % und im drittniedrigsten Einkommensdezil bei
0,79 %. Dartber sinkt der Anteil mit steigendem Einkommen von 0,69 % auf 0,30 %. Inso-
fern durfte ein Ansteigen der Umlage zumindest fur diese Haushalte kaum merkliche Real-
einkommensverluste erzeugen. Die weiteren Analysen in IdW (2012) nach Haushaltstypen
zeigen, dass insbesondere Alleinerziehende und allein lebende Rentner starker betroffen
sind.?® Eine leicht regressive Wirkung einer Strompreiserhéhung kann also festgestellt wer-
den. Will man diese abfedern, sollten MaBhahmen entwickelt werden, die zielgerichtet die
einkommensschwachen betroffenen Haushalte unterstiitzen. Eine allgemeine Entlastung der
Haushalte erscheint nicht erforderlich.

Fazit

— Selbst wenn man von externen Kosten absieht, deren Reduktion durch den EE-
Ausbau erreicht wird, sind die ,EEG-Differenzkosten® ein wenig geeigneter Indikator
fur die systemanalytischen Differenzkosten des EE-Ausbaus, da sie auf einem Ver-
gleich aktueller kurzfristiger Grenzkosten mit einer Summe aus lber die Zeit variablen
Vollkosten beruht.

— Die EEG-Umlage ist als Anhaltspunkt fur Differenzkosten aufgrund erheblicher Be-
gunstigungen einzelner Verbrauchergruppen noch schlechter geeignet.

— Die sinkenden Bérsenpreise am aktuellen Rand durften auch durch den Ausbau Er-
neuerbarer Energien bewirkt sein.

— Fur industrielle Grol3verbraucher ist kein Anstieg der Strompreise im internationalen
Vergleich zu erkennen.

— Die Strompreise fur Haushaltskunden sind im letzten Jahrzehnt gestiegen. Der An-
stieg bewegt sich dabei fir Haushaltskunden im Rahmen der Preiserhéhungen fir
andere Energietrager.

— Die Anteile der Stromkosten an den Verbrauchsausgaben der Haushalte und an den
Bruttoproduktionswerten deuten darauf hin, dass Strompreisanstiege auch im kleinen
zweistelligen Prozentbereich nur geringfigige Auswirkungen haben.

— Bei den Haushalten konnten fur die Haushalte mit sehr niedrigen Einkommen (z. B.
die 10-20 % einkommensschwachsten) aufgrund der degressiven Wirkung von

% GwWS (2013) verwendet andere Haushaltstypen und nicht das Aquivalenzeinkommen und kann damit fir eine
vertiefende Analyse der besonders betroffenen Haushalte herangezogen werden.
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Strompreiserhdhungen und des geringen disponiblen Einkommens kompensatorische
MalRnahmen erwogen werden.

— Einzelne Branchen und Unternehmen kdnnen erheblich héhere Stromkostenanteile
aufweisen. Sofern sie in starkem internationalen Wettbewerb stehen, kbnnen Ver-
gunstigungen sinnvoll sein.
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3 Finanzierungsmodelle fir Erneuerbare Energien

3.1 Notwendigkeit

Der Ausbau von Erneuerbaren Energien erfordert Investitionen. Ein Investor wird dann eine
Investition tatigen, wenn die Investition zzgl. einer dem Risiko entsprechenden Pramie min-
destens die Rendite vergleichbarer Anlagen erreicht.

In einem vereinfachten Modell lassen sich die Investitionskosten von FEE-Anlagen in €/kW
darstellen und die Erlése als gleichbleibende Annuitét.?” Bei einem Zins von 6 %2 und einer
Laufzeit von 20 Jahren ergeben sich entsprechend der durchschnittlichen Vollbenutzungs-
stunden von 966 fiir PV*° und 2.500 fiir Windenergie an ertragreichen Standorten die nach-
folgenden Investitionskosten-Erlos-Relationen. Hieraus kann abgeleitet werden, bei welchen
Investitionskosten je kW welcher Betrag je kWh erwirtschaftet werden muss, damit sich die
Investition refinanziert bzw. rentabel ist (s. folgende Abbildung).

3.000 /
2.000

/ °
1.000 /

0 0,05 0,1 0,2 0,25
PV = \Wind OnShore

[€/KW]

0,15
[€/KWh]

Abbildung 8: Relation Investitionskosten und Erlése; eigene Darstellung

Liegt das Investitionskosten-Erlos-Paar oberhalb der jeweiligen Gerade (PV und Wind-
Onshore), wird dies bei der vorliegenden Kapitalverzinsungsanforderung keine Investitions-
bereitschaft hervorrufen. Liegt das Paar darunter, erscheint aus Investorensicht die Investiti-
on vorteilhaft. Indifferenz bzgl. der Investitionsentscheidung wird durch Paare auf der Gera-
den angezeigt. Im Ergebnis missen bspw. flr eine Solaranlage mit Investitionskosten von
rund 1.300 €/kW mindestens durchschnittlich tber 20 Jahre 12 ct/kWh erwirtschaftet werden.
Im Rahmen der Investitionsentscheidung missen fir diese Betrachtung bei teilweiser oder
voller Marktintegration Erwartungen fir den resultierenden Marktpreis in der Erlésperiode
gebildet werden.

3.1.1 Erlose von FEE-Anlagen

Fur die Investitionsentscheidung malgeblich ist die Erldsprognose. Diese basiert, sofern
kein Finanzierungsmechanismus existiert, auf dem (potenziellen) Wert des Stromes durch
VerauRerung auf den einzelnen Markten, potenziellen Erlésen aus der Bereitstellung von
Systemdienstleistungen oder ersparten Aufwendungen durch Eigenverbrauch.

" Weitere Kosten sind fiir die Argumentation in diesem Abschnitt nicht entscheidend und bleiben daher unbe-
rucksichtigt.

8 Als Mischzins fiir Eigen- und Fremdkapital.

% Entsprechend (UNB 2013).
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Erlosbeitrag Eigenverbrauch

Wird der Strom eigenverbraucht, so werden derzeit nicht nur die reinen Stromerzeugungs-
kosten eingespart, sondern auch alle an den Strombezug geknlpften Steuern, Abgaben,
Umlagen und Entgelte. Es handelt sich somit um einen indirekten Finanzierungsmechanis-
mus, der zwar nicht auf einem EE-Finanzierungsmechanismus beruht, aber bspw. aus dem
Bundeshaushalt (StromStG), den kommunalen Haushalten (Konzessionsabgabe) oder von
den sonstigen Letztverbrauchern (Netzentgelte) bezahlt werden muss, da dort Minderein-
nahmen kompensiert werden mussen. Eigenverbrauch ist somit als Refinanzierungsmecha-
nismus aufzufassen, der in dieser Form jedoch keine langfristig verldssliche Basis flr ein
Investitionskalkul darstellt (s. dazu auch Kapitel 8.1). Fur PV-Anlagen konnte dieser einen
signifikanten Erlésbeitrag ausmachen, sodass dessen Vernachlassigung im weiteren Verlauf
eine eher konservative Betrachtung darstellt.

Erlésbeitrag Terminvermarktung

Erste Analysen zeigen, dass sich durch geeignete Vermarktungsstrategien, die auf dem em-
pirisch zu beobachtenden Aufschlag zwischen Terminpreisen und Spotpreisen aufbauen, fir
FEE-Anlagen ein im Mittel hoherer Erlés als bei einer reinen Spotvermarktung erzielen lasst
(Monate und Quartalsnotierungen werden im Schnitt héher notiert als die resultierenden
Spotpreise der Lieferperiode).* Dieser Erlés ist jedoch nicht sicher, sondern unterliegt vorher
nicht exakt bestimmbaren Schwankungen, da die Spotpreise ex-ante unsicher sind und so-
mit auch die Differenz zu den kurzlaufenden Terminpreisen.

Erlosbeitrag Regelenergievermarktung

Die Bereitstellung von Regelleistungen im derzeitigen Regelenergiemarktdesign kann eben-
falls keine verlassliche Basis fur Erldse darstellen, da das heutige Marktvolumen unter 4 %
der FEE-Vergutungen liegt und damit wenig zu den Erl6sen beitragen kann.

Die obigen Erléspotenziale werden in der weiteren Diskussion nicht weiter betrachtet, um
eine Fokussierung auf die momentane Haupterldoskomponente in Form des Spotmarktes fur
FEE-Anlagen zu ermdglichen und um den Sachverhalt moglichst transparent und einfach
darzustellen.

Erlosbeitrag Spotvermarktung

Die erforderlichen Erlése mussen somit in erster Linie durch den Verkauf von Arbeit am
Spotmarkt erzielt werden. Dabei sind flr FEE-Anlagen sowohl der durchschnittliche Strom-
preis als auch der relative Marktwert zu beachten. Da FEE dargebotsabhangig erzeugen,
bestimmt sich der Marktwert als Verhaltnis der resultierenden dargebotsabhangigen Erlose
zum durchschnittlichen Preis. Im Gegensatz zu steuerbaren Erzeugungstechnologien kén-
nen FEE-Anlagen den Marktwert nicht durch eine Verschiebung der Erzeugung beeinflus-
sen, allenfalls durch die Verwendung von Speichern.

% Interne Analysen von BET zeigen: Um von diesen im Mittel héheren Terminpreisen zu profitieren, muss zu-
nachst eine stundenscharfe Langfristprognose der FEE erstellt werden. Dieser Prognoselastgang wird dann in die
verflgbaren Terminprodukte zerlegt und zu deren Preisen verkauft. Die verbleibende Residualposition wird spéter
dann am Spotmarkt glattgestellt.
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Die mittelfristige Markterwartung hinsichtlich der zuklnftigen durchschnittlichen Grof3han-
delspreise (Spotmarkt) spiegelt sich in der Entwicklung der Futures wider.*!

Folgende Abbildung zeigt die Entwicklung der Liquidationspreise (Settlement) der Jahres-
Base-Futures fur Lieferungen in Deutschland, jeweils Mitte September.
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Abbildung 9:  Entwicklung Settlement Jahres-Future Phelix Base; eigene Darstellung, Da-
ten: EEX

Die Entwicklung der Jahres-Futures macht deutlich, dass die Erwartungen an die zuklinftigen
Strompreise seit 2006 hohen Schwankungen unterlegen sind und sich in den letzten Jahren
deutlich reduziert haben. Ging man im Jahr 2011 noch davon aus, dass der Strompreis 2014
um die 56 €/ MWh liegen wirde, lag die Erwartung an den durchschnittlichen Strompreis flr
2014 im September 2013 nur noch bei rund 40 €/ MWh.

Hauptursachen dieses Preisverfalls sind neben dem Verfall der CO,-Preise und dem durch
die europaische Wirtschaftskrise verursachten Nachfrageeinbruch in den Nachbarl&andern
auch der in Deutschland deutliche Zubau der regenerativen Erzeugungskapazitaten und der
damit nicht synchron verlaufende Abbau der thermischen Erzeugungskapazitaten. In Summe
fuhrte dies zu einem Marktzustand mit aktuellen Uberkapazitaten.

Neben dem durchschnittlichen Marktpreis sind fur die Bewertung zuklnftiger Markterlose der
relative Marktwert und dessen Entwicklung von wesentlicher Relevanz, um die energietra-
gerspezifischen Erlése abzuschatzen.

Die Entwicklung der relativen Marktwerte von 2011 bis 08/2013 zeigt Abbildung 10.%

% Zwar zeigen einzelne langfristige Szenarien steigende Preise, jedoch lasst die Bandbreite keine hinreichend
sichere Erlésprognose aus Investorensicht zu. Wohingegen der derzeitige Ausblick auf die Entwicklung der
nachsten 5 Jahre keine Steigerung der Grof3handelspreise erwarten lasst.

¥ Die Berechnung der Marktwerte erfolgte ohne Berlcksichtigung des unterjahrigen Zubaus.
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Abbildung 10: Relative Marktwerte FEE; eigene Darstellung, Daten: EEX

Wie man sieht, ist der relative Marktwert — insbesondere von Solarenergie — aufgrund des
hohen Zubaus (seit Ende 2010 tber 20 GW) deutlich riicklaufig und lag fur 2013 bereits un-
ter 100 % des durchschnittlichen (Base-)Preises. In dieser Berechnung ist aber noch nicht
das Winterhalbjahr integriert, in dem i. d. R. ein héherer relativer Marktwert als im Sommer
zu beobachten ist. Der relative Marktwert von Windenergie ist ebenfalls riicklaufig. Die Ent-
wicklung des Marktwertes verlauft aufgrund des Merit-Order-Effektes umgekehrt proportional
zum Zubau, da die FEE dann den Strompreis besonders senken, wenn sie viel einspeisen.
Abbildung 11 zeigt die Preise am Day-Ahead-Markt und die jeweilige Produktion von Wind-
bzw. Solarstrom in Deutschland.
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Abbildung 11: Scatterplot Einspeisung FEE und Spotpreis 01 bis 08/2013; eigene Darstel-
lung, Daten: EEX

Zur Abhangigkeit von Marktwert und installierter Gesamtleistung der Energietrager vgl. auch
Kopp et al. (2012), Hirth (2013). Die zukinftige Entwicklung dieses Effektes wird insbesonde-
re abhéngen von der Entwicklung der Elastizitdt der Nachfrage und der installierten Spei-
cherkapazitat sowie dem Grad an Uberkapazitaten konventioneller Erzeugung im Markt.

Fur die Abschatzung der Erlosstrukturen einer Investition in FEE-Anlagen bedeutet dies,
dass aktuell fur Solarstrom 40 €/ MWh * 95 % = 38 €/MWh sowie fir Windenergie 40 €/ MWh
* (knapp) 90 % = 36 €/MWh bei optimistischen, nicht mehr fallenden Marktwerten erldst wer-
den konnten.
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Auch wenn die StromgroRhandelspreise steigen, fihrt dies erst dann zu héheren Erlésen,
wenn die Steigerung starker ausfallt, als der relative Marktwert von FEE mit zunehmendem
Ausbau sinkt.

Aus dem obigen vereinfachten Modell ergibt sich, dass eine Investition zu Erlésen aus Ver-
marktung nach obigen Preisen erst ab Investitionskosten von kleiner 450 €/kW fiur Solar bzw.
900 €/kW fur Windenergie rentabel ist.

Investitionskosten von FEE-Anlagen

Laut BSW (2013) lagen die Investitionskosten fur Solaranlagen bis 10 kWp im zweiten Quar-
tal 2013 bei ca. 1.700 €/kW.* Beriicksichtigt man, dass die Investitionskosten fiir Solaranla-
gen einer Lernkurve folgen (Wirth 2013), so ist davon auszugehen, dass sich die Kosten
zwar verringern, sich jedoch zeitnah nicht mal ansatzweise den aus der Erl6sabschétzung
ergebenden 450 €/kW annéhern werden.*

Die Investitionskosten fiir Windanlagen mit 2.500 Vbh liegen mit 1.400 €/kW (Kost et al.
2012) ebenfalls deutlich tber den 900 €/kW, die nach obiger Erldsabschatzung notwendig
waren, um eine Investition aus heutiger Sicht zu tatigen, wenn eine Refinanzierung aus-
schlieZlich tGiber den Markt erfolgen muss.

3.1.2 Folgen fir die Investition bei einer reinen Refinanzierung tUber den Markt

Das Modell fir die Investitionsentscheidung zeigt die Abhangigkeit zwischen Investitionskos-
ten je kW und Erlésen je kWh, die notwendig sind, damit FEE-Anlagen errichtet werden bzw.
sich die Investition rentiert. Fir die beiden FEE-Technologien zeigt sich ein differenziertes
Bild:

Photovoltaik

Die derzeitigen Aussichten hinsichtlich der potenziellen prognostizierbaren Vermarktungser-
|6se auf der einen Seite, sowie die Investitionskosten auf der anderen Seite lassen selbst bei
Erwartung eines anziehenden Grof3handelspreises keine zuklnftige rentable Investition in
PV-Anlagen zu, sofern Erldse allein durch Vermarktung entstehen.

Wind-Onshore

Bei Investitionskosten von 1400 €/ MWh kann bei aktuellem Preisniveau von 40 €/MWh be-
reits eine Refinanzierungsquote von 74 %* ohne Beriicksichtigung weiterer Erléspotenziale,
aber auch ohne Berilicksichtigung weiterer Kostenbestandteile, wie bspw. Marktanbindungs-
und Wartungskosten, sowie ggf. notwendiger Risikoaufschlage® erreicht werden. Es ist ak-
tuell nicht erkennbar, dass alle Erldéskomponenten in Summe ausreichen werden, um bei

% Die Vergiitung fiir Kleinanlagen im 2. Quartal 2013 lag im Mittel bei 15,35 ct/kWh. Das vereinfachte Modell
liefert ca. 15 ct/kWh.

% Allein die reinen GroRRhandelsodulpreise betragen im September 2013 580€/kWp fir Kristallin, China
gEvXchange 2013).

Bei einem Zins von 6 % und einer Laufzeit von 20 Jahren ergibt sich ein Annuitatenfaktor (ANF) von 0,087185.
Mit einer konstanten Vollbenutzungsstundendauer von 2.500h p.a. und Erlésen von 40 €/ MWh * 0,9 (optimis-
tischster Marktwert Wind), also 36 €/MWh, ergibt sich mit (2.500 h * 0,036 ct/kWh)/ANF eine Rickzahlung von
rund 1.032 €/kW. Die Refinanzierungsquote betragt somit 1.032/1.400 = 74 %. Dabei ist jedoch zu beachten,
dass zusatzliche, noch zu berticksichtigende Kosten wie Marktanbindung, Wartung etc. die Refinanzierungsquote
absinken lassen.

% Aufgrund der Dargebotsabhangigkeit, die durch ,starke” und ,schwache“ Jahre den Barwert der Riickzahlung
beeinflussen, oder auch der Entwicklung der Strompreise sowie der Marktwertentwicklung.
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aktueller Unsicherheit bzgl. der zukinftigen Erlése eine Investitionsbereitschaft bei reiner
Marktvergitung zu erreichen.

Da auf absehbare Zeit nicht ersichtlich ist, dass sich die Investitionen in FEE-Anlagen aus
Investorensicht sicher refinanzieren kdnnen, missen — um dennoch einen Ausbau zu errei-
chen — durch Finanzierungsmechanismen entweder die Erlése entsprechend den Investiti-
onskosten angehoben oder die Investitionskosten unter Bertcksichtigung der zu erwarten-
den Erlése tibernommen werden.

3.2 Bewertung der grundlegenden Modelle zur Finanzierung von
EE-Anlagen

In diesem Kapitel werden die grundlegenden Finanzierungsmodelle, die gegenwartig in der
offentlichen Diskussion sind, behandelt. Dabei werden diese zuerst mikrookonomisch auf
Basis der im volkswirtschaftlichen Kontext allgemein verwendeten Kriterien untersucht. Da-
mit wird ein unmittelbarer Vergleich mit anderen volkswirtschaftlichen Untersuchungen er-
mdglicht. AnschlieRend werden weitere Kriterien flr die Bewertung herangezogen. In einem
ersten Abschnitt werden die Kriterien zuvor vorgestellt.

Auch wenn es im Zuge der Bewertung nicht explizit ausgefihrt wird, ist zu beachten, dass
verschiedene Finanzierungsmechanismen innerhalb einer Neugestaltung eines Regenera-
tivwirtschaftsgesetzes auch nebeneinander — z. B. flir verschiedene Technologien, Leis-
tungsklassen oder als Option, wie im gegenwartigen EEG — eingesetzt werden kdénnen. D. h.
es ist in diesem Abschnitt keine Entscheidung fur das beste Modell erforderlich und méglich.
Inhalte der folgenden Kriteriendiskussion werden dann auch in der spateren Detailuntersu-
chung, bei der konkrete Handlungsoptionen der Akteure und verschiedene Technologien
betrachtet werden, herangezogen, um dort dann Vorschlage abzuleiten.

3.2.1 Ubersicht Giber die Kriterien

Die Kriterien wurden aus einer Literaturiibersicht zusammengestellt*’, wobei versucht wurde

die mitunter unterschiedlichen Begrifflichkeiten zusammenzufiihren. Zur Ubersicht werden
sie nach Sachbereich in vier Kriteriengruppen gegliedert:

— Technisch-6kologisch

— Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit

— Gesellschaftliche Einbettung

— Okonomische Eigenschaften/Wirkungen

Die folgende Tabelle gibt eine Ubersicht tber die Kriterien.®® Ihr jeweiliger Gehalt wird nun
geordnet nach Kriteriengruppen kurz dargelegt.

%7 7. B. LangniR et al. (2007), Diekmann, J. (2008), Oko-Institut et al. (2001), Springmann, J.-P. (2006).

% Eine Rangordnung oder Gewichtung der Kriterien wird nicht gegeben. Sie werden im weiteren Verlauf (insb.
Kapitel 5) der Untersuchung argumentativ abgewogen und begriinden dann eine Diversifizierung der Finanzie-
rungsmechanismen.
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Tabelle 4: Ubersicht der Kriterien; eigene Darstellung
Kriteriengruppen Kriterien / Ziele
Effektivitat
Technisch-6kologisch CEELEIEEEIEE
Umweltwirkungen und
Ressourcenschonung

Gesellschaftliche Einbettung
Unmittelbare Partizipation

3.2.1.1 Technisch-6kologische Kriterien

Die technisch-6kologischen Kriterien umfassen Effektivitat, Versorgungssicherheit und Um-
weltwirkungen und Ressourcenschonung:

— Effektivitat bedeutet, dass die EE-Ausbauziele mdglichst genau erreicht werden.

— Versorgungssicherheit beinhaltet erzeugungs- und netzseitige Versorgungssicherheit.
Erzeugungsseitige Versorgungssicherheit ist erfillt, wenn die Stromnachfrage zu je-
der Zeit durch die Stromerzeugung gedeckt werden kann. Netzseitige Versorgungssi-
cherheit bedeutet eine Stabilitat des Netzbetriebs.

— Unter Umweltwirkung und Ressourcenschonung fallen alle die Umwelt betreffenden
Ziele. In der Energieversorgung kommt den Treibhausgasemissionen eine besondere
Bedeutung zu. Unter Ressourcenschonung wird fossilen Energieressourcen ein be-
sonderes Augenmerk geschenkt. In der Literatur werden aber vielfaltige andere zu
beachtende Indikatoren genannt.*

3.2.1.2 Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit

Unter Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit werden juristische und verwaltungstechnische Kriterien
vereint:

— Konformitat fordert, dass die Regelung mit Gbergeordnetem Recht, insbesondere EU-
Recht, vereinbar sein soll. Da das Ubergeordnete Recht nicht als flexibel anzusehen
ist, ist ohne Erfullung von Konformitat eine schnelle Umsetzung nur schwer vorstell-
bar.

¥ 5. z. B. Loschl et al. (2012).
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Kontinuitat fordert, dass ein Ausbau ohne zeitliche Unterbrechung und fir die Investo-
ren moglichst vorhersehbar fortgesetzt wird. Dadurch kann ein Aufbau und eine Ent-
wicklung von Technologie und Organisationen erreicht werden, was Investitionen er-
fordert, die ohne eine Kontinuitat nicht erfolgen. Zudem kann ein Stop-and-go ge-
wuinschte dynamische Entwicklungen, wie Lerneffekte, verhindern.

Flexibilitat: Da langfristige Planungen notwendigerweise auf unsicheren Annahmen
Uber zukinftige Entwicklungen aufbauen, ist es wichtig, auf unerwartete Entwicklun-
gen oder neue Erkenntnisse reagieren und Refinanzierungsinstrumente anpassen zu
kénnen.

Praktikabilitat erfordert eine Widerspruchsfreiheit und innere Konsistenz einer Rege-
lung sowie deren Verstandlichkeit fur die Akteure. Den mit der Umsetzung Betrauten
sowie den Akteuren missen auch die erforderlichen Informationen vorliegen. Ebenso
sollte eine Kontrolle der Umsetzung mdglich und eine Evaluation beherrschbar sein.
Generell wird Praktikabilitat durch eine Einfachheit von Regelungen geférdert.

3.2.1.3 Gesellschaftliche Einbettung

Gesellschaftliche Einbettung enthalt psychologisch oder soziologisch relevante Kriterien:

Unter Akzeptanz wird hier sowohl eine generelle gesellschaftliche Zustimmung zum
Finanzierungsmechanismus als auch eine lokale Zustimmung zu jeweiligen Investiti-
onsvorhaben potenzieller Betreiber verstanden. Dabei sind die Interessen verschie-
dener Gruppen — z. B. unmittelbar Beteiligter wie Netzbetreiber, Anlagenbetreiber,
oder verschiedener NGO — zu beachten, darliber hinaus sind aber auch Gerechtig-
keitsvorstellungen relevant.

Unmittelbare Partizipation: Sie ist umzusetzen, indem Birger direkt in Entschei-
dungsprozesse einbezogen werden und setzt transparente und als fair empfundene
Verfahren der Entscheidungsfindung voraus. Ein solcher Einbezug ist insbesondere
auf lokaler Ebene vorzusehen. Darlber hinaus sollte Birgern die Moglichkeiten ge-
geben werden, sich vor Ort auch am Ausbau Erneuerbarer Energien zu beteiligen.

3.2.1.4 Okonomische Eigenschaften/Wirkungen

Unter 6konomische Eigenschaften/Wirkungen werden folgende Kriterien vereint:

Das Ziel der Wirtschaftlichkeit wird Uber die dynamische Effizienz erfasst, die grund-
satzlich aus dem Vergleich von langfristigen Vollkosten des Stromsystems zu priifen
ist. Dabei sind im Gegensatz zur statischen Effizienz auch intertemporale Kostensen-
kungseffekte, die sich z. B. aus Lerneffekten ergeben, zu beachten.

Kosteneffektivitat: Das Ausbauziel soll mit moglichst geringen Kosten erreicht wer-
den. Im Gegensatz zur dynamischen Effizienz werden keine intertemporalen Kosten-
senkungseffekte beachtet. In Abgrenzung zur statischen Effizienz erfordert Kostenef-
fektivitdt z. B. moglichst geringe Renditen fir Anlagenbetreiber, also eine Abschop-
fung der Produzentenrente.

Transaktionskosten, die in den bisherigen Kostenkategorien typischerweise nicht be-
achtet werden, sind moglichst gering zu halten. Dabei sind neben der Umsetzung im
eigentlichen Sinn insbesondere auch Informationspflichten, Datenerhebung und
-verarbeitung zu bertcksichtigen.
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— Je nach Ausgestaltung eines Refinanzierungsmechanismus werden unterschiedliche
Akteure im Stromsektor aktiv und sich die Marktanteile gegenwartig aktiver Akteure
verandern. Eine Refinanzierungsmethode, die den Markteintritt nicht hemmt und den
Wettbewerb fordert, ist generell wiinschenswert, da durch grof3ere Akteursvielfalt und
den Druck durch potenzielle Konkurrenten generell geringere Kosten zu erwarten
sind und bestehende Markt- und sonstige Macht reduziert werden kdnnte.

— Verteilung bertcksichtigt, wer die Kosten tragt und wer profitiert. Zu unterscheiden ist
insbesondere zwischen personeller und raumlicher Verteilung. Bei personeller Vertei-
lung wird z. B. die Last, die (bestimmte) Haushalte tragen, diskutiert. Unter raumliche
Verteilung fallt die Induktion von regionaler Wertschdpfung: Refinanzierungsinstru-
mente kdnnen einen Beitrag zur Angleichung von regionalen Lebensbedingungen —
ein auch im Grundgesetz Artikel 72 Absatz 2 verankertes Ziel fir den Bund — leisten.

Grundsatzlich kénnen zwischen den Kriterien sowohl Komplementaritats- als auch Konflikt-
beziehungen bestehen, z. B. kann eine bessere Kosteneffektivitat tber niedrigere Belastun-
gen der Haushalte die Akzeptanz verbessern und gleichzeitig die regionale Wertschépfung in
l[Andlichen Raumen reduzieren.

Eine Gewichtung der Kriterien wird nicht vorgenommen. Vielmehr werden die Kriterien fur die
grundlegenden Refinanzierungsmechanismen einzeln betrachtet und die Resultate zu einer
Gesamtschau verdichtet.

3.2.2 Mikrotkonomische Untersuchung

Zuerst werden im Folgenden verschiedene Mechanismen der Finanzierung von Erneuerba-
ren Energien im Strombereich allein anhand ausgewahlter 6konomischer Kriterien mit mikro-
dkonomischen Methoden untersucht.*® Die Auswahl erfolgt anhand von in einflussreichen
volkswirtschaftlichen Verdffentlichungen haufig ahnlich gewahlten Kriterien.** Wie in der ge-
nannten Literatur wird hier nicht das gesamte Stromsystem betrachtet, sondern allein der
Zubau Erneuerbarer Energien. Damit wird sowohl methodisch als auch bei der Bewertung
eine unmittelbare Vergleichbarkeit der Argumentationen erreicht.

Inhaltlich werden grundlegende Eigenschaften und Vor- und Nachteile der Finanzierungsme-
chanismen herausgearbeitet, die unabhangig von Detaillausgestaltungen Bestand haben.

Aus der obigen Kriterienliste werden entnommen:

— Kosteneffektivitat: moglichst kostenglinstige Erreichung des Ziels. Diese wird zur
Verdeutlichung der Argumentation in zwei Unterpunkte aufgegliedert:

o Vermeidung von Uberrenditen bei den Anlagenbetreibern,

o Sicherheit fur Investoren, da dies zu niedrigen Risikopramien beitragt, die an-
gesichts der hohen Kapitalintensitat Erneuerbarer Energien einen wesentli-
chen Beitrag fir geringe Kosten des EE-Zubaus leisten.

— Effektivitat: moglichst genaue Erreichung der Ausbauziele.

Hinzu kommt das Kriterium ,Marktintegration®, das entsprechend der Anwendung in der ge-
nannten volkswirtschaftlichen Literatur wie folgt zu bestimmen ist: Der Férdermechanismus

“9 Es handelt sich um eine Zusammenfassung des in der Anlage zu findenden Papiers von Prof. Bofinger.
“s. z.B. Sachversténdigenrat zur Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung (2012), Haucap/Kuhling
(2012, S31ff. und S.77).
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sollte so beschaffen sein, dass die Anbieter auf Preissignale des Energy-Only-Marktes
(EOM) reagieren. Uber die Verbindung verschiedener Markte wird dann auch von einer effi-
zienten Systemintegration ausgegangen. ,Marktintegration taucht nicht in der Kriterienliste
auf, da sie entsprechend der Ausfiihrung in Kapitel 2.2*? als Mittel fir die Erreichung von
Zielen dienen kann, kein Selbstzweck ist und die Frage, inwieweit und unter welchen Bedin-
gungen sie der Erreichung welcher Ziele dient, zu untersuchen ist. Deshalb wird nur in die-
sem Abschnitt Marktintegration als Kriterium herangezogen, wiederum um eine Vergleich-
barkeit der Argumentation mit der genannten volkswirtschaftlichen Literatur zu gewahrleis-
ten.

Das letzte Kriterium thematisiert die Verbindung zu den Kurzfristmarkten, wahrend die ande-
ren langfristige Kosten — also Stromgestehungskosten — zugrunde legen.

Betrachtet werden hier*® aktuell vorgeschlagene, grundlegend verschiedene Finanzierungs-
mechanismen:**

— die Einspeisevergutung, nach der ein konstanter Betrag pro erzeugter Arbeit unab-
hangig vom Zeitpunkt der Erzeugung entgolten wird;

— die fixe Marktpramie, die ex-ante festgelegt und pro vermarkteter Arbeit gezahlt wird,
wobei der Anlagenbetreiber zusatzliche Erlése durch die Vermarktung der Erzeugung
generiert;

— das Quotenmodell, nach dem ein Anlagenbetreiber seinen Strom zu vermarkten hat
und zudem ein handelbares Zertifikat erhalt, fir das eine Nachfrage Uber die staatli-
che Festlegung eines Mindestanteils an Griinstrom (z. B. am Stromverbrauch), der
durch Zertifikate nachzuweisen ist, geschaffen wird. Durch die geschaffene Nachfra-
ge entsteht ein Preis fur Grunstromzertifikate, die dem Anlagenbetreiber neben sei-
nem Vermarktungserlos eine zweite Einnahmequelle verschafft;

— eine Kapazitatspramie, die dem Anlagenbetreiber auf die installierte Leistung und un-
abhangig von der erzeugten Arbeit gezahlt wird, wobei er seine Erzeugung vermark-
ten muss;

— die Hohe der Kapazitatspramie kann auch Uber eine Ausschreibung bestimmt werden
(Ausschreibung).”

3.2.2.1 Vermeidung von Uberrenditen

Das Kriterium einer Vermeidung von Uberrenditen als wichtiger Beitrag zur Kosteneffektivi-
tat wird umso besser erfillt, je vollstandiger die Produzentenrenten potenzieller Anlagenbe-
treiber abgeschopft werden. Dass dies grundséatzlich mdglich ist, ergibt sich daraus, dass der
Staat unabhéngig vom Finanzierungsmechanismus den Ausbau anstrebt und als einziger
Nachfrager im Wettbewerb stehenden potenziellen Anbietern gegeniibersteht. Er kann also
als Monopsonist aufgefasst werden, der seine Ausgaben fir eine bestimmte Gegenleistung

“2 Dort wird Marktintegration auf Grundlage von systemanalytischer Literatur vertiefter bestimmit.

3 1m ausfiihrlichen Text in der Anlage werden weitere Varianten von Finanzierungsmechanismen betrachtet.
Durch die hier erfolgende Fokussierung gehen keine entscheidenden Elemente verloren.

4 Auf die explizite Betrachtung der gleitenden Marktpramie wird hier verzichtet, da sie zwischen der Einspeise-
vergitung und der fixen Marktpramie angesiedelt ist und insofern keine spezifischen Merkmale aufweist, die fiir
die Bewertung der unterschiedlichen Modelle wichtig waren.

> Auch fiir eine Einspeisevergutung und feste Marktpramie sind Ausschreibungsmodelle mdglich. Sie werden in
der Kurzfassung zur Vereinfachung weggelassen. Dadurch gehen keine fir die weitere Argumentation der Studie
entscheidenden Erkenntnisse verloren.
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minimiert. Die Bedeutung seiner Stellung als Monopsonist kann unter der vorlaufigen An-
nahme vollkommener Information anhand der folgenden Grafik verdeutlicht werden, in der
eine Technologie — z. B. Windkraft — betrachtet wird. Dort ist an der x-Achse die Menge®°
und an der y-Achse der Preis angetragen. Es wird unterstellt, dass es sieben Investoren (A—
G) gibt, die fur die Bereitstellung einer bestimmten Leistung an Erneuerbaren Energien un-
terschiedliche Kosten aufweisen. Zur Vereinfachung wird angenommen, dass in den Kosten
auch eine Rendite in Hohe einer sicheren Investition sowie eine Risikopramie eingerechnet
sind.*” Die daraus resultierende aggregierte langfristige Angebotsfunktion beschreibt die
Handlungsmdéglichkeiten des als Monopsonisten agierenden Staates, der grundsatzlich je-
den Punkt auf dieser Angebotskurve realisieren kann.

Der Staat, der stellvertretend fur die Verbraucher als monopsonistischer Nachfrager auftritt,
verfolge im Rahmen seiner energiepolitischen Zielsetzungen ein bestimmtes quantitatives
Ausbauziel fur die Leistung an Erneuerbaren Energien (M*=4). Der Staat kann dieses Aus-
bauziel grundsatzlich mit jedem der vier Basismodelle erreichen, indem er entweder die
Menge von 4 (Quote, Kapazitatspramie, Ausschreibung) oder den Preis von 4,5 (Einspeise-
vergutung) festlegt. Auch im Falle einer fixen Marktpramie kann das Ziel erreicht werden,
falls der Staat den Barwert der Borsenpreiseerlose bestimmt und die Pramie so festlegt,
dass insgesamt wiederum ein Preis von 4,5 erreicht wird. Insofern sind die Instrumente als
aguivalent anzusehen.

Eine Vermeidung von Uberrenditen kann erreicht werden, falls der Staat die Produzenten-
renten abschopft, also preisdiskriminierend agiert, d. h. falls er jeden Anbieter (A-D) ent-
sprechend seiner Grenzkosten bezahlt. Die Frage ist nun, inwieweit ihm das mit den ver-
schiedenen Finanzierungsmechanismen moglich ist.

% Die Menge ist hier in Leistung und nicht in Arbeit angegeben. Um eine Grafik fir eine Erlauterung des Sach-
verhalts verwenden zu kdnnen, wird die Leistung gewahlt. Das Argument ist unabhéngig von der Wahl. Fir die
hier besonders bedeutsamen fluktuierenden Erneuerbaren Energien, ist der streng genommen erforderliche ei-
neindeutige Zusammenhang zwischen Leistung und Arbeit ndherungsweise dann gegeben, wenn die Kapazi-
tatspramie so gestaltet ist, dass sie keine Fehlanreize fiir Standort, Technik und Betrieb der Anlagen erzeugt. Wie
dies zu erreichen ist, wird in Kapitel 5 diskutiert. In diesem Abschnitt wird vereinfachend von einer eineindeutigen
Beziehung ausgegangen.

" Es handelt sich dabei also um die langfristigen Grenzkosten.
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Abbildung 12: Langfristige Grenzkosten, Produzentenrente und Uberrenditen; eigene Dar-
stellung

Ein Quotenmodell arbeitet mit einem Zertifikatmarkt, der einen einheitlichen Preis generiert.
Damit wird zwischen den Anbietern A-D nicht diskriminiert und die Anbieter A—C erzielen
Uberrenditen. Das Quotenmodell erfiillt deshalb das Kriterium einer Vermeidung von Uber-
renditen nicht. Grundsatzlich sind Modifikationen des Quotenmodells mdglich, die differen-
zieren. Eine Differenzierung nach einzelnen Anlagen, wie sie nach der Abbildung erforderlich
ware, um Uberrenditen zu vermeiden, wirde jedoch das Modell ad absurdum fiihren, da
dann fur jeden Anlagenbetreiber z. B. eine unterschiedliche Zertifikatmenge pro Arbeit so
festgelegt werden musste, dass er gerade einen Barwert der Einnahmen entsprechend der
eigenen Stromgestehungskosten erwartet. D. h. man mdisste individuelle Regelungen fir
jeden potenziellen Investor einfihren. Auch eine Unterteilung der Quoten nach hinreichend
vielen Standorten erscheint kaum praktikabel. Eine Differenzierung innerhalb einer Technik
erscheint mit einem Quotenmodell also nicht durchfiihrbar, die Produzentenrenten nicht gut
abschopfbar.

Fur eine Einspeisevergitung, eine fixe Marktpramie und eine Kapazitatspramie wirde dann
das gleiche gelten, sofern diese innerhalb einer Technik nicht differenziert festgelegt wirden.
Fur alle drei Finanzierungsmechanismen kann die Hohe aber praktikabel differenziert wer-
den, wie das Referenzertragsmodell fir Wind-Onshore zeigt. Dieses Modell muss dabei aber
— verglichen mit dem heutigen Stand — so weiterentwickelt werden, dass die Uberrenditen an
guten Standorten tatsichlich abgeschopft werden. Entsprechende Uberlegungen kénnen
auch in eine Kapazitatspramie und eine fixe Marktpramie eingehen. Fur Differenzierungen
miissen bei diesen Mechanismen die langfristige Grenzkostenkurve — s. obige Abbildung —
abgeschatzt werden.

Durch ein geeignet designtes Ausschreibungsverfahren erscheint es demgegeniuber grund-
satzlich maoglich, die Bieter dazu zu bewegen, ihre Kosten zu offenbaren und die Hohe z. B.
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der Kapazitatspramie an die individuellen Kosten anzupassen. Damit wirde eine Abschdp-
fung der Produzentenrente erreicht.

Wie es sich mit verschiedenen Technologien verhalt, kann am Fall von zwei Technologien
untersucht werden. Die entscheidende Frage ist dann, ob beide Technologien bendétigt wer-
den, um das staatlich festgelegte Ziel zu erreichen. Falls dies nicht der Fall ist, ist die Analy-
se fur eine Technologie relevant. Die Frage ist dann nicht, welcher Finanzierungsmechanis-
mus eingesetzt wird, sondern ob mehrere Technologien benotigt werden. Falls mehrere
Technologien bendtigt werden, kann in einer statischen Betrachtung die Analyse fur eine
Technologie ohne Beschrankung der Allgemeinheit so verandert werden, dass dem Grenz-
anbieter (D) eine andere Technologie als (A—C) zugeordnet wird. Dann kann wiederum die
obige Argumentation Gbernommen werden. Zusatzlich zu einer Differenzierung innerhalb
einer Technologie ist dann eine Differenzierung zwischen Technologien erforderlich, um
Uberrenditen zu vermeiden.

Wird in einer dynamischen Betrachtung unterstellt, dass eine gegenwaértig noch teure Tech-
nologie in den Markt eingefuhrt werden soll, um deren Kosten zu senken und langfristig ge-
ringere Ausbaukosten zu erreichen, wird eine Technologiedifferenzierung notwendig, um
gleichzeitig eine Markteinfihrung und das Mengenziel zu erreichen. Um dies zu sehen, sei
angenommen, dass A-D die gegenwartig giinstigste Technologie repréasentieren und E die
gegenwartig noch teurere, das Mengenziel sei 4. Ohne Technikdifferenzierung ist kein Fi-
nanzierungsmechanismus in der Lage, eine wirtschaftliche Realisierung von E zu erreichen,
ohne das Mengenziel zu UberschieRen (auf 5). Bei Mengenfestlegungen (Quote, Kapazitats-
pramie) ist das unmittelbar einsichtig; es resultiert ein Preis von 5. Eine Einspeisevergitung
oder eine fixe Marktpramie musste so festgelegt werden, dass die Stromgestehungskosten
von E gedeckt werden. Dann sind aber auch (A-D) rentabel, wodurch eine Menge von 5
umgesetzt wird. In allen Fallen steigt damit auch die Produzentenrente, die (A—D) gezahlt
wird. Es entstiinden also auch héhere Uberrenditen.

Die Analyse mit zwei Technologien zeigt also, dass eine Differenzierung nach Technologien
erforderlich ist, um Uberrenditen zu vermeiden, sofern mehr als eine Technologie eingesetzt
werden muss, um das Ausbauziel zu erreichen, oder aus Grinden der dynamischen Effizi-
enz eingesetzt werden soll. D. h.: Sowohl eine Differenzierung zwischen Technologien als
auch eine Differenzierung innerhalb von Technologien ist erforderlich, um Uberschussrendi-
ten zu vermeiden.

Grundsatzlich sind Modifikationen des Quotenmodells moglich, die nach verschiedenen
Techniken differenzieren: Zum einen sind getrennte Quoten fiir einzelne Techniken moglich.
Dann stellen sich fir verschiedene Techniken verschiedene Zertifikatpreise ein. Damit lassen
sich durch den Einsatz verschiedener Technologien entstehende Uberrenditen abschdpfen,
nicht aber Uberrenditen innerhalb einzelner Technologien. Letzteres wiirde erst durch ein
Nebeneinander zahlreicher Zertifikatméarkte erreicht, was hohe Informations- und Transakti-
onskosten verursacht und die Liquiditat gefahrdet. Dies liel3e sich durch Gewichtungen von
Zertifikaten nach Techniken beheben (z. B. fur eine kWh aus Windkraftanlagen wird ein Zer-
tifikat ausgegeben, fir eine kWh aus PV zwei Zertifikate). Allerdings kann auch hier keine
Abschépfung von Uberrenditen innerhalb einer Technologie erfolgen. Das h&ufig vorge-
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schlagene Quotenmodell mit einheitlichem Preis generiert also systematisch Uberrenditen.*®
Dies ist auch durch praktikable Modifikationen des Modells nicht zu andern.

Fur eine Einspeisevergutung, eine fixe Marktpramie und eine Kapazitatspramie kann eine
Differenzierung nach Technologien und innerhalb einer Technologie praktikabel eingefiihrt
werden, wobei ein Vorgehen entsprechend der Beschreibung fur eine Technologie fir beide
Technologien erforderlich ist. Daflr ist zusatzlich eine Ex-ante-Abschatzung der Stromgeste-
hungskosten erforderlich.

Eine Ausschreibung kann grundsatzlich ebenfalls sowohl getrennt nach Technologien als
auch nach Standorten erfolgen.

Nach dem Kriterium ,Vermeidung von Uberrenditen fihrt damit das Quotenmodell — und
gerade im Falle eines einheitlichen Zertifikatmarktes — zu hoheren Kosten als alle anderen
Finanzierungsmechanismen.

3.2.2.2 Sicherheit fur Investoren

Die Sicherheit fur Investoren bestimmt die Risikopramie, die fur Eigenkapital erwartet und
von Fremdkapitalgebern gefordert wird, wobei zudem wahrscheinlich ist, dass Fremdkapital-
geber bei einem héheren Risiko auch einen héheren Eigenkapitalanteil verlangen. Mit einem
hoheren Risiko steigt deshalb die zu erwirtschaftende Verzinsung, was die Kosten eines
Ausbaus erhoht. Die Wirkung eines erhOhten Zinssatzes auf die Kosten ist umso héher, je
hoher die Kapitalintensitdt einer Technik ist, wobei die Kapitalintensitat bei
dargebotsabhangigen Erzeugungstechniken am héchsten ist. Z. B. erhoht eine bestimmte
Zinssteigerung die Stromgestehungskosten von Wind- oder PV-Anlagen starker als die von
Biomasseanlagen.

Nun kann man die Finanzierungsmechanismen hinsichtlich der Risiken flr Anlagenbetreiber
vergleichen. Eine Einspeisevergitung beléasst nur das Mengenrisiko, das tUberwiegend bei
dargebotsabhéngiger Erzeugung auftritt, bei den Anlagenbetreibern. Finanzierungsinstru-
mente, die eine Vermarktung durch die Anlagenbetreiber erfordern, verlagern das Preisrisi-
ko, das aus der unsicheren Entwicklung der Borsenpreise entsteht, von den Tréagern einer
EEG-Umlage auf den Anlagenbetreiber. Dies gilt fur die Preise auf den Erlésmarkten, aber
auch fur die Kosten fir Ausgleichsenergie im Fall fehlerhafter Prognosen, die dann von den
Anlagenbetreibern selbst zu tragen sind.

Wenn durch eine Kapazitatspramie oder fixe Marktpramie das Mengenrisiko sehr stark redu-
ziert und nicht durch die Vermarktungsrisiken ausgeglichen wirde, lage das Nettorisiko der
Anlagenbetreiber niedriger als bei einer festen Einspeisevergiitung. Dies ware dann der Fall,
wenn die Pramien einen sehr hohen und die Vermarktungserlose einen sehr niedrigen Anteil
an der Deckung der Anlagenvollkosten hatten. In diesem Falle waren die Vermarktungserlo-
se fur die Refinanzierung der Anlage jedoch nur noch von geringer Relevanz und das
Dispatch- bzw. Investitionskalkil dieser Betreiber n&hert sich einer Situation mit einem Inves-
titionskostenzuschuss an. Spielen die Vermarktungserlése dagegen eine bedeutsame Rolle
fur Dispatch- und Investitionsentscheidungen, liegen sie — zumal betrachtet Uber eine Anla-
genbetriebszeit von 15 bis 20 Jahren — ggf. Gber dem Erzeugungsmengenrisiko. Investoren
missten in diesem Falle mehr Risiko tragen als im Falle der Einspeisevergitung, was zu
hoheren Risikopramien und damit zu hoheren Kalkulationszinssatzen und héheren Stromge-

“8 S0 ist theoretisch nachvollziehbar, dass Bergek und Jacobson (2010, S. 1266) das schwedische technologie-
neutrale Quotensystem als ,rent-generating-machine“ bezeichnen.
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stehungskosten fuhrt. Im Falle einer Quote entsteht ein zusétzliches Preisrisiko, da der Zerti-
fikatpreis unsicher ist. Deshalb ist bei einer Quote unter den hier betrachteten Modellen mit
den hochsten Kosten eines Ausbaus von Erneuerbaren Energien zu rechnen.

Bei der Risikoverteilung ist zu beachten, wer das Risiko tragt, da verschiedene Akteure ein
Risiko verschieden gut tragen konnen. Hier gibt es eine grundlegende Unterscheidung zwi-
schen der Einspeisevergitung und den anderen Finanzierungsmechanismen. Im Falle der
Einspeisevergitung werden Risiken — insbesondere das eines ungeplant starken Ausbaus —
durch die Stromverbraucher getragen und allgemein Risiken von den Anlagenbetreibern auf
die Verbraucher verlagert. Das ist bei den anderen Finanzierungsmechanismen nur teils der
Fall: Durch die Direktvermarktung sind wesentliche Risiken von den Anlagenbetreibern zu
tragen. Die Risiken entstehen aus dem Anlagenbetrieb. Deshalb wird mitunter erwartet, dass
die Risikozuordnung auf die Anlagenbetreiber ihnen Anreize gibt, die Risiken in ihren Ent-
scheidungen zu bertcksichtigen und dies zu einer optimalen Risikoallokation fuhrt. Wie aus-
gefuhrt ist das héhere Risiko mit héheren zu erwartenden Ausbaukosten verbunden. Im Falle
der Einspeisevergltung tragen Stromverbraucher ein gro3eres Risiko. Dadurch ist das Risi-
ko bereits gut alloziert, da hierdurch eine Risikodiversifizierung erreicht wird: Fur die Haus-
halte stellen die Ausgaben fur Strom an den Verbrauchsausgaben nur ca. 2,5 % und davon
die EEG-Umlage ca. 0,3 % dar. Durch diesen geringen Anteil wird das Risiko breit gestreut
und fur den einzelnen Haushalt tendenziell leicht zu tragen. Dies gilt im Prinzip auch fir den
Unternehmenssektor, dessen gesamte Energiekosten nur 2 % der Bruttowertschépfung
ausmachen. Insofern wird in der Einspeisevergitung im Gegensatz zu den anderen Mecha-
nismen durch ihre Ausgestaltung eine gute Risikodiversifizierung erreicht.

3.2.2.3 Effektivitat (Zielerreichung)
Hinsichtlich der Effektivitat unterscheiden sich die Finanzierungsmechanismen erheblich.

Fur eine feste Marktprdmie und eine Einspeisevergitung héngt der induzierte Ausbau im
Vergleich zum Ziel davon ab, ob die langfristige Kostenfunktion (s. oben) korrekt geschatzt
wurde und die Hohe der Einspeisevergttung oder der Marktpramie so gewahlt wurde, dass
ein Zubau gerade in der gewilnschten Menge resultiert. Aufgrund der unsicheren Kosten-
funktionen ist dies schwierig zu erreichen. Eine Erhéhung der Treffsicherheit kann geschaf-
fen werden, wenn die Hohe z. B. der Einspeisevergitung erhéht oder gesenkt wird, wenn der
Ausbau hinter dem gewunschten Pfad zurlckbleibt bzw. diesen Ubersteigt (,atmender Korri-
dor”). In die Hoéhe einer festen Marktpramie missen zudem die zukinftigen erwarteten
Markterldse sowie ein Risikoaufschlag aufgrund der unsicheren Erlése einer Direktvermark-
tung einkalkuliert werden. Beides muss bei einem ,atmenden Korridor® in einer festen Marki-
pramie zusatzlich beriicksichtigt werden, was aber keine grundsatzlichen Probleme aufwirft.

Die Effektivitat einer Kapazitatspramie ist zunachst einmal &hnlich einzuschatzen wie die
einer festen Marktpramie. lhre Hohe ist ebenfalls auf Basis geschatzter Kostenfunktionen
und der mdglichen Vermarktungserlése sowie einer Risikopramie festzulegen. Hinzu kommt
im Falle der Kapazitatspramie allerdings eine weitere Unsicherheit, da sie auf installierte
Leistungen gezahlt wird und die Erzeugung pro installierter Leistung variiert. Auch dies kann
in einem ,atmenden Korridor” beriicksichtigt werden. Im Falle einer Ausschreibung und einer
darauf basierenden Kapazitatspramie kann grundsétzlich ein zielgenauer Leistungsausbau
erreicht werden. Die Frage, welche Arbeit mit der installierten Leistung erbracht wird, bleibt
aber ebenfalls offen. Das weist auch auf das grundsétzliche Problem hin, dass bei Kapazi-
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tatszahlungen zusatzlich Anreize zu setzen sind, die bei Technik-, Standortwahl und Betrieb
eine effiziente Erzeugung gewabhrleisten (s. hierzu Kapitel 5).

Fir ein Quotenmodell wird ein zieladaquater Zubau als Vorteil genannt.*® Das ist nahelie-
gend, da eine Mengensteuerung eingesetzt wird und die Quote entsprechend dem Ausbau-
ziel unmittelbar festgelegt werden kann. Dies ist bei vollkommener Information aller Akteure
korrekt. Berlicksichtigt man aber, dass Investoren die zeitgleichen und spéteren Investitions-
entscheidungen anderer Investoren nicht kennen und diese in ihrer Erloswirksamkeit auf die
eigenen Investitionen Uber- oder unterschatzen kénnen bzw. um Risikofaktoren korrigieren,
dann kann es auch im Falle der Quote zu einer Abweichung von den Zielen kommen.

Insofern ist bei allen Finanzierungsmechanismen eine genaue Erreichung des Ausbauziels
fraglich. Die Ausschreibung hat aufgrund der unmittelbaren Mengensteuerung jedoch Vortei-
le im Vergleich zu anderen Mechanismen. Ansonsten ist fur eine Zielerreichung eine Fein-
steuerung erforderlich, durch die auf Abweichungen vom Ausbaupfad reagiert wird.

3.2.2.4 Marktintegration

Eine Marktintegration im Sinne einer moglichen Reaktion der FEE-Anlagenbetreiber auf
Preissignale des Energy-Only-Markts findet bei einer Einspeisevergitung naturgemaf nicht
statt. Ist eine Reaktion erwiinscht, missen andere Finanzierungsmechanismen gewahlt wer-
den. Finanzierungsmechanismen, die an der Arbeit ansetzen — eine Marktprdmie und eine
Quote —, veradndern dadurch die Opportunitdtskosten fur einen Verkauf und verzerren die
Reaktionen auf Strompreise. Verdeutlicht werden kann dies anhand der Frage, ob ein Wind-
kraftanlagenbetreiber, dessen Grenzkosten technikbedingt null sind, auch tatséchlich einen
Anreiz hat, bei negativen Borsenpreisen abzuschalten. Im Falle einer Abschaltung entgeht
dem Anlagenbetreiber die Marktpramie bzw. er verzichtet auf ein Zertifikat, fir das er einen
positiven Preis erlosen kann. Er wird deshalb so lange anbieten, bis die negativen Preise
betragsmallig die Pramie bzw. den erwarteten Zertifikatpreis Ubersteigen. Insofern wird
durch arbeitsbezogene Zahlungen die strompreisabhdngige Entscheidung verzerrt.*® Dies
kann durch Fordermechanismen verhindert werden, die nicht an der Arbeit ansetzen, wie
eine Kapazitatspramie. Ob die Hohe der Kapazitatsprdmie durch staatliche Stellen festgelegt
oder durch eine Ausschreibung ermittelt wird, ist in dem Kontext unerheblich. Insofern wird
eine Marktintegration am besten durch eine leistungsabhangige Vergiitung erreicht, wahrend
arbeitsabhéangige Vergutungen die Marktintegrationsanreize abschwéchen und eine Einspei-
severgitung keine Marktintegration gewabhrt.

3.2.2.5 Zusammenfassung zur mikro6konomischen Analyse

Nach den Kriterien Kosteneffektivitat, Effektivitat (Zielerreichung) und Marktintegration
schneidet eine Quotenregelung von allen betrachteten Instrumenten am schlechtesten ab,
sofern sie nicht technikspezifisch ausgestaltet wird und/oder auch Unterschiede der Kosten
innerhalb einzelner Techniken nicht beriicksichtigt. Besonders Letzteres ist kaum mit der

493 dazu Frontier Economics (2012, S. 2): ,Das Modell bewirkt, dass Uber Marktanreize letztlich genau die EE-
Quote erflllt wird.“ Ebenso RWI (2012, S. 35): ,Nicht zuletzt wirde die Quotenlésung im Einklang damit stehen,
dass fur den Ausbau der Erneuerbaren explizite Mengenziele vorgegeben sind. Beim EEG ist hingegen nicht
davon auszugehen, dass die politischen Ziele fur die Erneuerbaren punktgenau erreicht werden. Vielmehr ist
vollkommen unklar, ob die Ziele deutlich verfehlt oder aber erheblich tiberschritten werden.”

% Grundsatzlich kann man bei einer fixen Marktpramie versuchen, dieses Verhalten durch zuséatzliche Regelun-
gen einzuschranken. Z. B. indem bei negativen Borsenpreisen keine Marktpramie gezahlt wird oder indem nur
eine beschrénkte Anzahl von Stunden im Jahr eine Marktpramie gezahlt wird. Die Regelungen wirden dadurch
deutlich komplizierter.
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Etablierung eines funktionierenden Zertifikatmarktes zu vereinbaren. D. h. unabhangig von
der Gewichtung dieser Kriterien konnte in der mikroékonomischen Analyse kein Grund iden-
tifiziert werden, eine Quotenregelung zu bevorzugen. Zwischen einer Einspeisevergitung
und den anderen Mechanismen ist ein Trade-off zu beobachten: Eine Einspeisevergitung
kann wegen niedriger Risikopramien eine hdhere Kosteneffektivitéat erreichen, leistet aber
keine Marktintegration. Insofern ist hier im Weiteren zwischen den Vorteilen einer Marktinteg-
ration und einer Kosteneffizienz abzuwagen. Diese Abwéagung erfolgt in der Detailanalyse in
Kapitel 5.

Da steuerbare EE-Techniken auf Preise besser reagieren kénnen und auch Mdglichkeiten
auf verschiedenen Markten des Stromsystems besser ergreifen kdnnen, sind fir diese Tech-
niken die Vorteile einer Marktintegration als gréRer anzusehen als fur dargebotsabhangige
EE. Vergleicht man eine feste Kapazitatspramie und Marktpramie, so ist darauf zu verwei-
sen, dass die Marktpramie im Gegensatz zur Kapazitatspramie eine schlechtere Marktinteg-
ration leistet, da die auf Arbeit basierende Vergltung die Reaktionen der Anlagenbetreiber
auf kurzfristige Strompreise verzerrt. Insofern ergeben sich fur eine Kapazitatspramie im
Vergleich Vorteile, sofern eine Kapazitatspramie so gestaltet wird, dass eine effiziente Tech-
nik- und Standortwahl sowie ein effizienter Betreib gesichert ist. Durch eine Ausschreibung,
auf deren Basis die Kapazitatspramie bestimmt wird, kann grundséatzlich die Abhé&ngigkeit
der Festsetzung einer Kapazitatspramie auf Basis von Ex-ante-Kostenschatzungen vermie-
den werden und versucht werden, die Ausbaumenge besser zu steuern.

3.2.3 Weitere Kriterien zur Instrumentendiskussion

Nun werden die Refinanzierungsmechanismen nach denjenigen der bereits vorgestellten
Kriterien, die in der mikrodkonomischen Analyse keine Berlcksichtigung fanden, diskutiert.
Die Diskussion folgt dabei der bereits verwendeten Einordnung der Kriterien in folgende
Gruppen:

— weitere technisch-6kologische Kriterien (sofern nicht im vorigen Abschnitt behandelt)
— weitere 6konomische Kriterien (sofern nicht im vorigen Abschnitt behandelt)
— Kriterien zur gesellschaftlichen Einbettung

— Kiriterien zur Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit.

3.2.3.1 Technisch-6kologische Kriterien

Als technisch-0kologische Kriterien sind neben der bereits behandelten Effektivitat die Ziele
Versorgungssicherheit sowie Umweltwirkungen und Ressourcenverbrauch zu beachten.

Aspekte der Versorgungssicherheit werden anderweitig genauer untersucht. Allgemein
kénnen gegenwartig keine unterschiedlichen Wirkungen der Finanzierungsmechanismen auf
die Versorgungssicherheit abgeleitet werden, da die Versorgungssicherheit jeweils durch
anderweitige MalRnahmen gesichert werden kann.

Im Hinblick auf die 6kologischen Wirkungen und den Ressourcenverbrauch kann in ei-
ner ersten Naherung unterstellt werden, dass durch das gleiche Ausbauziel &hnliche Wir-
kungen zu erwarten sind. Allerdings ist eine unterschiedliche Verdrangung von fossilen
Kraftwerken zu erwarten, wenn der Einspeisevorrang aufgegeben und durch eine Vermark-
tung ersetzt wird. Dann werden Erneuerbare Energien entsprechend ihres Preisgebots auf
Basis kurzfristiger Grenzkosten und einer eventuellen Pramie abgeregelt. Bei einem Preis
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kleiner null werden im Fall der Kapazitatspramie und einer Ausschreibung Erneuerbare
Energien abgeregelt. Im Quotenmodell und bei der fixen Marktpramie erst bei einem negati-
ven Preis, der dem Betrag nach dem Zertifikatspreis bzw. der Pramie entspricht. Deshalb ist
im Fall einer Einspeisevergutung eine héhere Einspeisung Erneuerbarer Energien zu erwar-
ten als im Fall einer Quote und Marktpramie und dort wiederum eine hdhere als bei einer
Kapazitatspramie oder einer Ausschreibung.

Die hauptsachliche Wirkung verschiedener Finanzierungsinstrumente und deren konkreter
Ausgestaltungen wird jedoch Uber einen anderen Technikmix und andere Standortwahlen
erzielt. Insofern ist auch mit unterschiedlichen 6kologischen Auswirkungen zu rechnen. Die-
se werden hier jedoch nicht weiterbehandelt, da sie eine eigenstéandige Untersuchung erfor-
dern, deren Voraussetzung eine detaillierte Kenntnis der eingesetzten Refinanzierungsoptio-
nen ist.

3.2.3.2 Weitere 6konomische Kriterien

Als noch nicht behandelte, weitere 6konomische Kriterien sind Verteilungsaspekte, Transak-
tionskosten, Starkung des Wettbewerbs sowie die dynamische Effizienz zu nennen.

Verteilung: In Bezug auf die personelle Verteilung wird kein merklicher Unterschied erwartet.
Zudem ist zu vermuten, dass unerwinschte Wirkungen — z. B. auf Haushalte mit niedrigem
Einkommen — grundsétzlich durch andere MafRnahmen — z. B. teilweise Befreiung von der
Stromsteuer — aufgefangen werden kénnen. Aspekte einer raumlichen Verteilung, hier zur
regionalen Wertschdpfung, werden unter ,gesellschaftliche Einbettung“ besprochen.

Transaktionskosten: Im Vergleich zu einer Einspeisevergitung muss im Fall einer Vermark-
tung ein Blndel neuer Dienstleistungen privat angeboten werden. Zu nennen sind hier ins-
besondere Vermarktungswege, detaillierte Langfristprognosen der Erzeugung und Kurzfrist-
prognosen, die von Anlagenbetreibern oder Direktvermarktern in Auftrag zu geben sind. Da-
bei sind auch die Kosten flr entsprechende Vertrage, deren Uberwachung und ggf. juristi-
sche Klarungen zu beachten. Bei einer Direktvermarktung entfallen dafiir entsprechende
Dienste der Ubertragungsnetzbetreiber, die bisher keine Anreize zu effizientem Handeln hat-
ten. Da insbesondere die Erstellung von Prognosen, aber auch Bewirtschaftung von Strom-
marktprodukten fir die Gesamtheit aller FEE-Einspeisungen mit niedrigeren Gesamtkosten
verbunden sind als im Fall einer Aufteilung auf zahlreiche Einzelportfolien, durften die Trans-
aktionskosten durch eine Direktvermarktung steigen. Der Wettbewerb im Falle einer Direkt-
vermarktung konnte dem tendenziell entgegenwirken. Allerdings ist dort u. U. mit Konzentra-
tionsprozessen zu rechnen (s. ,Starkung des Wettbewerbs®). Im Falle einer Quote ist mit
vergleichsweise hohen Transaktionskosten zu rechnen, da zusatzlich ein Markt fir Zertifikate
einzurichten, entsprechende Handelstétigkeiten zu bezahlen und Prognosen Uber die zu-
kunftige Entwicklung des Zertifikatpreises erforderlich sind. Eine Einschatzung der Kosten fiir
die Ausfiihrung, Uberwachung und juristische Klarung von Streitfragen beziiglich der Geset-
zesauslegung kann nicht gegeben werden.

Eine Starkung des Wettbewerbs wird durch eine Akteursvielfalt geférdert und insbesondere
dann gehemmt, wenn an entscheidenden Stellen eine Konzentration der Marktakteure zu
erwarten ist. Bei Finanzierungsmechanismen mit Direktvermarktung ist an der Position zwi-
schen Anlagenbetreibern und Markten mit Skalenertrdgen zu rechnen, was zu einer Markt-
konzentration fihren kann. Hier kann der Wettbewerb gehemmt werden, falls nicht ausrei-
chend Aggregatoren vorhanden sind, was die Vorteile einer Marktintegration reduzieren wiir-
de. Insbesondere kdnnen die Hemmnisse dazu fuhren, dass Mittel fur die Anlagenbetreiber

47



3

izes. €T Endbericht EEG 2.0

von den Direktvermarktern abgeschopft werden, was die Kosten der Finanzierungsmecha-
nismen erhoht. Allerdings kdnnte je nach Ausgestaltung der Finanzierungsmechanismen
schon auf der Anlagenbetreiberseite eine Konzentration entstehen, da durch eine Vermark-
tung auch dort héhere Fixkosten zu erwarten sind und das erhdhte Risiko der Vermarktung
den Fremdkapitalzugang gerade kleinerer Akteure einschrankt oder erheblich verteuert.
Nach den Uberlegungen im vorhergehenden Abschnitt ist dies in einem Quotenmodell be-
sonders ausgepragt.

Hinsichtlich der dynamischen Effizienz ist der gegenwaértige Stand der jeweiligen Technik zu
beachten. Dieser erstreckt sich von noch am Anfang der Entwicklung stehenden Techniken
wie der Geothermie bis zu ausgereiften Techniken wie bei der Wasserkraft. Insofern erfor-
dert eine dynamische Effizienz Finanzierungsmechanismen entsprechend des Reifegrades
der Technologien. Eine solche Zuordnung von Techniken zu Finanzierungsmechanismus
wird im Rahmen der Entwicklung eines konkreten Ausgestaltungsvorschlags (Kapitel 5) un-
ten diskutiert.

3.2.3.3 Gesellschaftliche Einbettung

In Rahmen der gesellschaftlichen Einbettung sind Akzeptanz und unmittelbare Partizipati-
onsmaglichkeit zu beachten, die aufgrund ihrer Verbindung zusammen abgehandelt werden.

Hier ist die Akzeptanz mit Bezug auf den allgemeinen Ausbau relevant. Haufig wird ange-
fuhrt, dass eine kosteneffiziente Umsetzung auch die Akzeptanz férdert. Zusatzlich férdern
Orientierung an herrschenden Gerechtigkeitsvorstellungen, eine Beteiligung an der Ent-
scheidung sowie allgemein eine Bertlicksichtigung der verschiedenen gesellschaftlichen Inte-
ressen eine Akzeptanz. Eine Mitsprache im Rahmen der Ublichen politischen und exekutiven
Entscheidungsprozesse allein reicht dabei nicht aus, da z. B. im Rahmen der Raumplanung
nur gegen die konkrete Planung gerichtete Bedenken beachtet werden. Daruber hinaus ist
eine Beteiligungsmoglichkeit sinnvoll, der als unmittelbare Partizipationsmdglichkeit auch ein
Eigenwert zugesprochen werden kann. Eine solche kann besonders durch eine lokale Ent-
wicklung von Projekten geftérdert werden. Von den Finanzierungsmechanismen ist die Ein-
speisevergutung besonders gut fur eine lokale Entwicklung geeignet, weil sich die moglichen
Erlése und die Risiken relativ einfach kalkulieren lassen. Daneben sind die Risiken tber-
schaubar, was zu einer guten Moglichkeit der Gewinnung von Eigen- und Fremdkapitalge-
bern beitragt. Die entsprechenden gré3eren Unsicherheiten bei einer verpflichtenden Direkt-
vermarktung und besonders in einem Quotenmodell, in dem auch Zertifikaterlése unsicher
sind, kbnnen hingegen lokale Projektentwicklungen hemmen.

Grundsatzlich ist nicht auszuschlieBen, dass in einer Direktvermarktung Aggregatoren ent-
stehen, die kleine Anlagen biindeln und teils Risiken Ubernehmen, wodurch auch fir Betrei-
ber kleiner Anlagen ein umsetzbares Geschaftsmodell entstehen kann. Dartber hinaus sollte
die Mdglichkeit von lokalen Projekten bei der konkreten Ausgestaltung von Finanzierungs-
mechanismen bericksichtigt werden. Lokale Projektentwicklungen erhéhen auch die Még-
lichkeiten einer Beriicksichtigung lokaler Interessen und eine Einbindung lokaler Akteure in
die Entscheidungen.

Gerechtigkeitsvorstellungen werden verletzt, wenn der Ausbau Anlagenbetreibern oder an-
deren Beteiligten hohe Renditen gewéahrt. Dies spricht fur Finanzierungsmechanismen, die
eine Technikdifferenzierung und eine Differenzierung innerhalb von Techniken sowie Ren-
tenabschopfung erlauben und dem Entstehen von Marktmacht entgegenwirken. Daneben
wird mitunter argumentiert, dass Ergebnisse des Marktes als gerecht angesehen werden,
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was fur entsprechende Finanzierungsmechanismen spricht. SchlieBlich wird auch eine Pro-
zedur der Entscheidungsfindung, die alle Interessen einbindet und beachtet, als gerecht an-
gesehen. Auch dies kénnen lokale Verfahren besonders gut ermoglichen. Insofern hat hier
die Einspeisevergitung einen Vorteil, da sie die Akteursvielfalt erhalt und lokale Projekte gut
ermdglicht. In geringerem Ausmal? ist dies bei einer Marktpramie, einer Kapazitatspramie
und einer Ausschreibung zu erwarten, die — sofern marktliche Mechanismen als gerecht ein-
geschatzt werden — Gerechtigkeitsvorstellungen besser erfillen kénnten. Fur ein Quotenmo-
dell sind im Vergleich zu anderen Finanzierungsmechanismen keine Vorteile zu erkennen.

3.2.3.4 Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit

Zur Umsetzbarkeit/Steuerbarkeit sind die Konformitéat mit Ubergeordnetem Recht, eine Prak-
tikabilitat und eine Kontinuitat wichtig, die gleichzeitig eine Flexibilitat ermoglicht.

Die Frage der Konformitat mit Gbergeordnetem Recht wird fir die erarbeiteten konkreten
Vorschlage an anderer Stelle gepruft.

Zur Praktikabilitdt kann angemerkt werden, dass jeder der Finanzierungsmechanismen welt-
weit bereits umgesetzt wird, sodass eine Praktikabilitat nicht grundsatzlich bestritten werden
kann. Eine besonders grof3e Umsicht erfordern Ausschreibungsverfahren und Quotenmodel-
le, da hier jeweils ein neuer Markt einzurichten ist, dessen Funktionsfahigkeit von einer Viel-
zahl von Regelungsdetails abhangt. Ein kompletter Ubergang zu einem dieser vollig neuen
Modelle bedarf darliber hinaus einige Zeit, da die jeweiligen Regelungen auch mit den Ak-
teuren abgesprochen werden missen, und birgt das Risiko eines voriibergehenden Ab-
bruchs des Ausbaupfades. Falls eines dieser Modelle umgesetzt werden soll, ist deshalb ein
Ubergang zu planen. Moglichkeiten fiir einen Ubergang bieten sich fiir eine Ausschreibung in
einer Anwendung in ausgewahlten Teilbereichen und in einer Einflihrung einer Kapazitats-
pramie, mit der die verschiedenen Akteure Erfahrungen sammeln kénnen, auf deren Basis
dann Uber eine breitere Einfiihrung eines Ausschreibungsmodells und dessen Ausgestaltung
entschieden werden kann. Ein allmahlicher Ubergang ist im Quotenmodell problematisch, da
eine breite Einflihrung erforderlich ist, um einen hinreichend liquiden und dadurch erst funkti-
onsfahigen Zertifikatmarkt zu erméglichen, der eine notwendige Voraussetzung fur dieses
Modell ist.

Ein weiteres Indiz fir Praktikabilitat sind die Informationen, die der Gesetzgeber lber die
Technologien bendtigt, um eine Regelung zu entwerfen, die die Potenziale der Modelle aus-
nutzt. Fir ein nicht nach Technik oder Standort differenziertes Quotenmodell bendétigt er rela-
tiv geringe Informationen. Letztlich musste er nur die Quote festlegen. Im Gegensatz dazu
erfordert eine Einspeisevergiitung, die Produzentenrenten abschdpft, eine Ex-ante-
Einschatzung technologie- und standortdifferenzierter Stromgestehungskosten. Im Falle ei-
ner fixen Marktpréamie und einer fixen Kapazitatspramie muss er zusétzlich die kiinftige Ent-
wicklung der Strompreise sowie die erforderliche Risikopramie abschétzen. Mit einer Aus-
schreibung kann er dies am besten umgehen, da das Verfahren grundsétzlich so gestaltet
werden kann, dass die Bieter ihre Kosten im Vergabeprozess zumindest annéhernd offenba-
ren. Die jeweiligen hohen Informationserfordernisse kdnnen teils kompensiert werden, wenn
die Regelung flexibel ist und neue Informationen in ihre Ausgestaltung einflieen kdnnen.
Dies kann z. B. auch teils automatisch Uber ,atmende Korridore® geschehen, wonach eine
Einspeiseverglitung, eine Marktpramie oder eine Kapazitatspramie bei Uber- oder Unter-
schreitung von Zwischenzielen des Ausbaus gesenkt bzw. erhdht werden.
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Eine Kontinuitat des Ausbaus lasst sich nur beschréankt sichern, da der Gesetzgeber zukiinf-
tig stets anders entscheiden kann. Allerdings ist ein Quotenmodell besonders anfallig far
zukuinftige Anderungen, da diese Anderungen die Preise auf den Zertifikatmarkten und damit
den erwarteten Ertrag aus den Zertifikaten beeinflussen. Bereits eine 6ffentliche Diskussion
zukinftiger Anderungen kénnte deshalb z. B. zu einem Zubaustopp fiihren.

Eben deshalb ist auch die Flexibilitat eines Quotenmodells eingeschrankt: Im Gegensatz zu
den anderen Finanzierungsmechanismen fiihrt eine Anderung des Quotenmodells unmittel-
bar zu Anderungen der Erlose im Bestand. Im Gegensatz dazu ist in den anderen Finanzie-
rungsmechanismen der Ertrag im Bestand Uber einen Bestandschutz zumindest teilweise
gesichert. In ihnen kénnen auch fur Neuanlagen die Hohen der Vergitungen bzw. Pramien
oder Ausschreibemenge relativ schnell angepasst werden. Zu beachten sind dabei nur die
Planungszeitrdume flr potenzielle Anlagenbetreiber, um zu vermeiden, dass langfristig ge-
planten und bereits weit entwickelten Projekten die Rentabilitdt entzogen wird.

3.2.4 Modellempfehlung

In diesem Kapitel wurden die grundlegenden Finanzierungsmodelle verglichen:

— Einspeisevergitung

— fixe (ex-ante) Marktpramie

— Quotenmodell

— (ex-ante administrativ festgelegte) Kapazitatspramie und
— Kapazitatspramie auf Basis von Ausschreibungen.

Die Besonderheiten der aktuell giltigen gleitenden Marktpramie — die Uberwiegend als Mi-
schung von Einspeisevergiitung und fixer (ex-ante) Marktpramie aufgefasst werden kann —
soll an dieser Stelle kurz erganzend diskutiert werden.

Die Zahlung, die ein Direktvermarkter in der gleitenden Marktpramie pro MWh erhalt, errech-
net sich als:

Einspeisevergiutung (EV) zuziglich der Managementpramie (MP) und des erzielten Preises
aus dem Verkauf (P) minus dem rickwirkend berechneten tatsachlichen Monatsmittelwert
des energietragerspezifischen Marktwerts (MW).

MW wird dabei ex-post fiir den Vormonat berechnet. Dazu wird zuerst z. B. fir Wind-
Onshore der zu jeder Stunde des Monats sich ergebende Day-Ahead-Preis multipliziert mit
der Summe der gesamten Wind-Onshore-Erzeugung in dieser Stunde in Deutschland. Diese
Stundenwerte werden dann addiert und durch die gesamte Wind-Onshore-Erzeugung im
betrachteten Monat dividiert.>

Die Managementpramie wird als feste zusatzliche Vergitung auf die vermarktete Arbeit ge-
zahlt, wobei sie fur fluktuierende Erzeugung — PV, Wind-Onshore, Wind-Offshore — erhoht
ist, falls die Anlage fur den Direktvermarkter fernsteuerbar ist. Diese Art der Bezahlung fur
eine Fernsteuerung ist hochst problematisch: Die wesentlichen zusétzlichen Ertrage aus
einer Fernsteuerbarkeit kommen aus einem zusatzlichen Erlés der Arbeit. Sie hdngen also
nicht mit der Nutzung der Fernsteuerbarkeit zusammen. Zudem erhéhen sie die Pramie auf

*l Die Berechnung flr Photovoltaik und Wind-Offshore erfolgt entsprechend. Fur die anderen erneuerbaren Ener-
gietrager wird der tatséchliche Monatsdurchschnitt des Day-Ahead-Preises herangezogen.
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die eingespeiste Arbeit, wodurch sich der negative Preis betragsmalig erh6ht, ab dem Anla-
gen, die fernsteuerbar sind, abgeregelt werden. Damit einher geht der ungewollte Effekt,
dass die Investition in eine Fernsteuerbarkeit umso lohnender wird, je seltener sie fur eine
Abschaltung genutzt wird. Da in eine Fernsteuerbarkeit investiert werden muss, ist daruber
hinaus damit zu rechnen, dass langerfristige Vertrage zwischen Direktvermarktern und Anla-
genbetreibern entstehen, was die Wechselmdglichkeiten der Anlagenbetreiber reduzieren
und damit den Wettbewerb einschranken wurde.

Nach der Tabelle unten ist die gleitende Marktpramie mit Ausnahme der beiden Punkte zur
Direktvermarktung — ,unverzerrte Reaktion auf Borsenpreise und ,Haufigkeit der
Abregelung“ — &hnlich wie eine Einspeisevergitung einzuschétzen. Dort ist sie der fixen
Marktpramie ahnlich: Ein Direktvermarkter wird bei vollkommener Konkurrenz eine Anlage
dann abregeln, wenn der Preis aus dem Verkauf —(EV+MP—-MW) unterschreitet. Er wird also
nicht bereits abregeln, wenn der Borsenpreis null marginal unterschreitet, und eine
Abregelung ist damit seltener als z. B. bei einer Kapazitatspramie und &hnlich haufig wie
z. B. bei einer (ex-ante) fixen Marktpramie zu erwarten.

Ein sehr wesentliches Problem der gleitenden Marktpramie ist, dass der Marktwert von den
Akteuren beeinflusst werden kann. So senkt ein Verkauf bei negativen Preisen den Markt-
wert und erhéht somit die Einnahmen der Einspeisung in allen anderen Stunden des Monats.
Da bei Direktvermarktern bereits eine Marktkonzentration vorliegt und aufgrund der Fixkos-
ten einer Direktvermarktung auch eine zunehmende Konzentration zu erwarten ist, ist das
grundlegende Design der gleitenden Marktpramie sehr problematisch.

Die oben aufgefiihrten grundlegenden Finanzierungsmodelle wurden mit Hilfe von ausge-
wahlten Kriterien aus dem technisch-6kologischen und 6konomischen Bereich hinsichtlich
ihrer gesellschaftlichen Einbettung sowie der Umsetzbarkeit und Steuerbarkeit bewertet. Die
folgende Tabelle gibt einen zusammenfassenden Uberblick tiber die wesentlichen Unter-
schiede, die die Kriteriendiskussion fur die Modelle aufzeigte.
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Tabelle 5: Ubersicht (iber die Bewertung grundlegender Finanzierungsmodelle®?; eigene

Darstellung

Nicht stark Kapazitats-
pramie

(administrativ)

Ausschreibung
einer Kapazitats-
pramie

Fixe
Marktprimie

Einspeise-
vergiitung (FIT)

differenziertes
Quotenmodell

Vermeidung von

Uberrenditen Nein Mdglich Maglich Oberwiegend Mdaglich
Wer tragt wesentliche : : : :
Risiken? Anlagenbetreiber ~ Anlagenbetreiber  Anlagenbetreiber  Anlagenbetreiber  Stromverbraucher
Vermarktung: Keine
unverzerrte Reaktionen auf MNein Mein Ja Ja
= . Vermarktung
Borsenpreise
Haufigkeit der : :
Abregelung von EE Haufig Haufig :‘;&:“{2 :‘;&:“{2
{im Vergleich zum FIT) 2 2
Akteursvielfalt Kleine Betreiber Kleine Betreiber Kleine Betreiber Kleine Betreiber ewahrt
stark gefahrdet gefdhrdet gefahrdet gefahrdet g

Zielerreichun cinqeschrankt Latmender Jatmender Grundsatzlich Jatmender

9 g Korridor* Korridor* maglich Korridor*
Informationserfordernisse Gerin Sehr hoch (bei Sehr hoch (bei Mittel Hoch (bei
fiir Regulierer g Differenzierung) Differenzierung) Differenzierung)
Flexibilitat Sehr gering Hoch Hoch Hoch Hoch
Schnelle Umsetzbarkeit Eingeschrankt Ja Ja Nein Ja

In der Gesamtschau erflllt eine Einspeisevergtitung einige Kriterien am besten: Vornehmlich
die Akteursvielfalt sowie die insbesondere durch die Risikoverteilung begriindeten geringsten
Risikopramien®® sind zu nennen. Deshalb erscheint es angezeigt, die Einspeisevergiitung
nicht vorschnell aufzugeben. Mdgliche Chancen einer Direktvermarktung nutzt sie allerdings
nicht.

Bei den Instrumenten mit einer Direktvermarktung stellt sich das Quotenmodell als problema-
tisch heraus: Zwar kann es relativ einfach gestaltet werden, allerdings nur ohne eine Diffe-
renzierung nach Technologien und innerhalb einer Technologie. Unter dieser Bedingung
waren auch Einspeisevergitung, fixe Marktpramie und Kapazitatspramie relativ einfach. Eine
Differenzierung ist aber erforderlich, um eine Kosteneffektivitat und eine dynamische Effizi-
enz zu erreichen, inshesondere durch Minimierung der Produzentenrenten und Vermeidung
von kostspieligen Technologiespriingen. Vor diesem Hintergrund sind keine Vorteile einer
Quote im Vergleich zu anderen Finanzierungsmechanismen mit Direktvermarktung zu er-
kennen. Das Quotenmodell wird deshalb im Weiteren nicht naher betrachtet.>

°2 Ein sehr stark differenziertes Quotenmodell wird als unpraktikabel eingeschatzt, da es die essenzielle Voraus-
setzung fiir einen funktionierenden Zertifikatmarkt zerstort.

*3 Das Risiko staatlicher Fehleinschatzungen bei der administrativen Ermittlung einer angemessenen Einspeise-
vergiltung besteht verstarkt im Fall einer fixen Kapazitats- oder Marktpramie, da deren staatliche Festlegung
zusétzlich zur Investitionskostenabschétzung auch eine Prognose der Vermarktungserlose erfordert.

* Das gilt im Ubrigen auch fiir alle anderen technologieneutralen Finanzierungsmodelle wie z. B. die technologie-
neutrale fixe Marktpramie.
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Aus den anderen Modellen mit Direktvermarktung sticht die Ausschreibung durch die Ab-
schopfung von Uberrenditen und eine theoretisch relativ sichere Zielerreichung hervor. Das
Design einer Ausschreibung muss aber sehr gut geplant werden, da kleine Unterschiede ihre
Funktionsfahigkeit stark beeinflussen. Die Ausgestaltung muss deshalb sehr griindlich unter-
sucht werden. Ein unmittelbarer zeitnaher Ubergang wére sehr risikoreich und aufgrund der
erforderlichen Informationen fur die genaue Festlegung des Verfahrens auch kaum moglich
(vgl. dazu ausfuhrlich 1IZES-Papier in der Anlage).

Eine fixe Kapazitatspramie konnte ein geeigneter Ubergang sein. Sie unterscheidet sich von
der fixen Marktpramie v. a. dadurch, dass sie wie die Ausschreibung die Reaktionen von EE-
Anlagenbetreibern auf Preissignale nicht verzerrt. Die Marktpramie hingegen hat den Vorteil,
dass eine groRere EE-Strommenge untergebracht werden kann (vgl. dazu auch die weiter-
gehenden Ausfihrungen zur Vermarktung in Kapitel 5.3). Eine Auswahl zwischen diesen
beiden Modellen kann nur nach detaillierter, technikspezifischer Analyse erfolgen, zumal
einige Uberlegungen bereits zeigten, dass bestimmte Kriterien — z. B. dynamische Effizienz —
am besten durch eine technologiespezifische Ausgestaltung erfiillt werden kénnen und diffe-
renzierte Finanzierungsmechanismen fir das EE-Technologieportfolio nahelegen. Die Frage
einer technikspezifischen Ausgestaltung ist nicht Gegenstand dieser Grundsatzdiskussion;
sie wird im Rahmen der Entwicklung eines Vorschlags fiir die kiinftige Ausgestaltung aufge-
nommen (Kapitel 5).

Tabelle 6: Ubersicht Giber das Spektrum aller Modelle fiir die Finanzierung von EE; eige-
ne Darstellung

technologiespezifische/ regional differenzierte Modelle technologieneutrale Modelle
Einspeisevergitung Pramienmodelle Pramienmodelle m

Marktpramie (in ct/kWh) fixe Kapazitats- fixe Marktpramie fixe Kapazitaits-
ramie (in €/ in ct/kWh ramie (in €/
gleitend fix (ex-ante) P ( kW) ( ) P ( kW)
admini- o cechrer 29I wpsschrer A9 apsschrer  29MINF aycscnrer 3TN wcecnrer
strativ strativ strativ strativ strativ

bung bung bung bung bung

festgelegt festgelegt festgelegt festgelegt festgelegt

treuhande-
rische
Vermarktung

phys.
Walzung
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4 Weitere Finanzierungssegmente des klnftigen Strom-
systems: Systemdesign

4.1 Vier Segmente und ihre Interdependenzen

Das kunftige, auf regenerativen Energien basierende Stromsystem besteht im Wesentlichen
aus vier Segmenten, welche die Refinanzierung der notwendigen technischen Optionen leis-
ten mussen:

der Refinanzierungsmechanismus fir fluktuierende Erneuerbare Energien (FEE),
welche die Besonderheit einer nahezu grenzkostenfreien Stromerzeugung aufweisen.
Aufgrund dessen und des damit verbundenen Merit-Order-Effekts ist eine ausschliel3-
liche Finanzierung an den grenzkostenbasierenden Energy-Only-Markten im Falle ei-
ner unelastischen Nachfrage nicht moglich (s. Kapitel 3.1).

die sogenannten Dispatchmarkte, welche die Optimierung des Einsatzes der verfug-
baren Stromerzeugungsanlagen und der kurzfristig flexiblen Nachfrage leisten. Hier-
zu zahlen insbesondere die GrolRhandelsméarkte mit den Intraday-, Spot- und Ter-
minmarkten. Weiter gefasst sind die Regelenergiemarkte fir den sehr kurzfristig zu
organisierenden Kraftwerks- und Lasteneinsatz zustandig, der fur die Aufrechterhal-
tung der Systemstabilitat notwendig ist. Mit Ausnahme der Regelenergiemarkte wird
an den Dispatchmarkten ausschlie8lich das Gut ,Energie“ gehandelt und vergltet,
daher werden diese als ,Energy-Only“-Markte (EOM) bezeichnet.

Kapazitatsmechanismen zur sicheren Finanzierung von Flexibilitatsoptionen, welche
die FEE-Stromerzeugung kinftig flankieren soll. Hierunter fallen nicht nur konventio-
nelle Kraftwerke, sondern auch regelbare EE sowie steuerbare Lasten. Im Gegensatz
zu den Dispatchmarkten, welche die kurzfristige Koordination der vorhandenen Er-
zeugungsleistung und des Verbrauchs erflllen sollen, aber auch perspektivisch keine
ausreichenden Erlose zur Deckung der Kapitalkosten erwarten lassen, dienen Kapa-
zitatsmechanismen der Generierung von flankierenden Investitionssignalen auf3er-
halb der Energy-Only-Markte in die nétigen Flexibilitdtsoptionen.

die Erbringung und Vergitung systemtechnischer ,Must-Run“-Funktionen durch
Stromerzeugungsanlagen, welche aus netztechnischer Sicht unerlasslich sind.>

°° Dariiber hinaus kann ein Kraftwerk aus technisch-6konomischen Griinden sowie aus weiteren Versorgungs-
pflichten (z. B. Warme/Kéalte) einen ,Must-Run“-Charakter aufweisen.
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Abbildung 13: Bendtigte Finanzierungssegmente fir ein FEE-zentriertes Stromsystem; ei-
gene Darstellung

Nach heutigem Wissensstand kann voraussichtlich auf keines der genannten Finanzierungs-
segmente (vgl. Abbildung 13) verzichtet werden, ohne die Systemstabilitat und Versorgungs-
sicherheit zu gefahrden. Auf Erzeugungsseite stehen im kinftigen Stromsystem langfristig
die FEE und deren Refinanzierung im Mittelpunkt — die Gbrigen Erzeuger und Nachfrager
tubernehmen dementsprechend die Rolle von Flexibilitdtsoptionen zum Ausgleich der wetter-
abhangigen Einspeisung der FEE (vgl. IZES 2012). Flexibilitatsoptionen umfassen nicht nur
die in der Diskussion haufig genannten flexiblen Erdgaskraftwerke, sondern grundsatzlich
bestehende und neue konventionelle Stromerzeugungsanlagen

im In- und Ausland

mit oder ohne Warmeauskopplung

— auf der Basis fossiler oder biogener Brennstoffe

sowie MalRnahmen der Nachfragesteuerung und Speicher, sofern sie eine ausrei-
chende Flexibilitat aufweisen.

Flexibilitatsoptionen kénnen auch Warmespeicher bzw. Power-to-Gas darstellen, um eine
flexiblere Fahrweise warmegesteuerter Systeme zu erreichen bzw. Strom in Form von Gas
saisonal zwischenspeichern zu kénnen. In Kapitel 7 wird naher auf die Charakteristika von
Flexibilitatsoptionen zur Flankierung der FEE eingegangen.

Die Dispatchmaérkte sind direkt durch die FEE-Stromerzeugung betroffen. Zum einen sorgt
deren nahezu grenzkostenfreie und dargebotsabhangige Erzeugung fir eine mengenmaliig
tendenziell abnehmende, zum anderen fur eine tendenziell zunehmend volatile Residuallast.
Infolgedessen sinken die Einsatzzeiten der restlichen Teilnehmer an den Dispatchmarkten,
welche mit einer entsprechend hohen Erzeugungsflexibilitdt darauf reagieren missen. In-
wieweit steigende Knappheitspreise in Zeiten niedriger FEE-Erzeugung dem preissenkenden
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Merit-Order-Effekt entgegenwirken kdnnen, ist eine offene Frage, die flr zusatzliche Unsi-
cherheit bei Investitionen in Flexibilitatsoptionen sorgt.

Neben dem Einfluss der FEE-Einspeisung auf die Bereitstellung langfristig ausreichender
Erzeugungskapazitéat ist generell nicht gesichert, ob ein rein grenzkostenorientierter Energy-
Only-Markt hinléanglich hohe und haufige Knappheitspreise erzeugt (vgl. Joskow 2006). Dies
hangt auch insbesondere von einer Erhdhung der Nachfrageelastizitat ab und der damit ver-
bundenen mdoglichen Preissetzung durch die marginale Zahlungsbereitschaft der Nachfrage.
Der noch zu grofRen Teilen in Deutschland bestehende Kraftwerkspark ist aktuell technisch
nur bedingt in der Lage, die Herausforderung einer FEE-Flankierung zu bewadltigen. Hier
stehen demnach hohe Investitionen in Flexibilitatsoptionen an.

Fur die sichere Refinanzierung der Flexibilititsoptionen kénnen perspektivisch gesehen Ka-
pazitdtsmechanismen notwendig sein, um die Erlése aus den Energy-Only-Mérkten zu er-
ganzen. Da aus netztechnischen Grinden ein Grof3teil der Netznutzer nicht einzeln vom
Netz getrennt werden kann, ist fir diese Gruppe kein Unterschied in der Versorgungssicher-
heit feststellbar (Nicht-Ausschlie3barkeit). Aus diesem Grund offenbaren solche Netznutzer
nicht inre komplette Zahlungsbereitschaft fir eine unterbrechungsfreie Versorgung mit Elekt-
rizitat. Das Gut der Versorgungssicherheit weist somit Eigenschaften eines offentlichen Gu-
tes auf und es existiert kein Marktpreis.

Insbesondere Atom- und Braunkohlekraftwerke sorgen durch lange Anfahrtszeiten, langsa-
me Lastanderungsgeschwindigkeiten und eine hohe Mindestlast sowie die verbundenen An-
und Abfahrkosten fir Inflexibilitdt im bestehenden Kraftwerkspark. Perspektivisch fuhrt der
beschriebene Einfluss der steigenden FEE-Erzeugung zu wirtschaftlichem Druck auf solche
Erzeugungsanlagen. Langfristig sollten demnach die Preissignale des Dispatchmarkts ent-
weder zu einem Marktaustritt dieser Kraftwerke oder zu umfassenden Investitionen in deren
Flexibilisierung fuhren.

Anlagen fur die Sicherstellung der Netzstabilitat werden auch in einem Regenerativsystem
bendtigt. Daher besteht dringender Forschungsbedarf hinsichtlich der Einsatzmdglichkeit von
FEE-Stromerzeugungsanlagen fur netztechnisch notwendige Funktionen, um die Must-Run-
Erzeugung aus fossilen Anlagen im Stromsystem zu minimieren. Hierfir gibt es mit der Ver-
ordnung zu Systemdienstleistungen durch Windenergieanlagen, Vorgaben bezlglich der
Wirk- und Blindleistungseinspeisung von PV-Anlagen sowie der 50,2-Hertz-Regelung zur
sukzessiven Netzabtrennung von PV-Anlagen erste Ansatze und Umsetzungen.

4.2 Versorgungssicherheit im kunftigen Stromsystem / Kapazi-
tdtsmechanismen

Die Gewabhrleistung einer sicheren Versorgung mit Elektrizitét ist eines der energiepoliti-
schen Hauptziele. Die Versorgungssicherheit in Deutschland, im Sinne einer unterbre-
chungsfreien Versorgung mit elektrischer Energie der am Stromnetz angeschlossenen Ver-
braucher, ist im weltweiten Vergleich eine der héchsten. Selbst kurzzeitige Unterbrechungen
der Stromversorgung kdnnen sehr hohe volkswirtschaftliche Kosten verursachen. Der Erhalt
dieses hohen Niveaus hat daher einen sehr hohen Stellenwert. Neben Netzengpéassen und
der mangelnden Verflgbarkeit von Brennstoffen kdnnen Erzeugungsengpasse aufgrund zu
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wenig bereitstehender Erzeugungskapazitat die Grinde fir eine Versorgungsunterbrechung
sein.

FEE-Stromerzeugungsanlagen, v. a. PV- und Onshore-Windenergieanlagen, besitzen aus
einer konservativen Sicht einen sehr niedrigen Leistungskredit (vgl. Ketterer 2012, S. 4;
Ackerman et al. 2013, S. 122 f.). Wahrend der Lastspitzen kann also davon ausgegangen
werden, dass FEE-Anlagen nur einen kleineren Anteil ihrer Nennleistung als sicheren Beitrag
zur Deckung der Nachfrage leisten konnen. Ein Mindestniveau an Versorgungssicherheit ist
demzufolge durch die Verfiugbarkeit regelbarer Erzeugungs-, Speicher- oder Lastverschiebe-
kapazitat in ausreichender Héhe zu gewahrleisten. Die Bundesnetzagentur sieht auf Grund-
lage der bundesweiten Plandaten der Kraftwerksbetreiber insgesamt einen Ruckgang bei
steuerbaren Kapazitaten bis 2020 in der Hohe von ca. 2,5 GW (BNetzA 2013, S. 37 f.). Wah-
rend dies fur die bundesweite Hohe der regelbaren Kraftwerksleistung als ertraglich bewertet
wird, sieht die BNetzA aufgrund der ungleichen regionalen Verteilung Probleme fir die Situa-
tion der Versorgungssicherheit in Stiddeutschland bis 2020.

Aus systemischer Sicht ist zur Residuallastdeckung der Ubergang zu einem deutlich flexible-
ren Kraftwerkspark nétig, da die bestehenden Inflexibilitaten nicht mit dem zukinftigen Sys-
tem vereinbar sind. Es ist jedoch unsicher, ob die im Energy-Only-Markt erzielbaren Erlose
bzw. die Erwartung dariber ausreichend sind, um die entsprechenden 6ékonomischen Anrei-
ze fur Investitionen in die nétige Stromerzeugungskapazitat und geeignete Flexibilitditsmaf3-
nahmen zu generieren. Dies ist insbesondere dann der Fall, wenn folgende Tatbesténde
vorliegen:

— bei weiterhin geringer Preiselastizitat der Stromnachfrage und den damit zu niedrigen
Strompreisen in Knappheitssituationen. Um hier Abhilfe zu schaffen, missten einzel-
ne Stromverbraucher vom Netz getrennt werden kdnnen, sobald der Strompreis de-
ren Zahlungsbereitschaft Ubersteigt. Das Fehlen von ausreichend sicher
antizipierbaren Knappheitspreisen innerhalb eines Jahres in der Haufigkeit, um auch
die Fixkosten der Spitzenlastkraftwerke zu decken, wird als ,Missing-Money*“-Problem
bezeichnet (Cramton und Stoft 2006).

— das Missing-Money-Problem kénnte durch die zunehmende FEE-Stromerzeugung
verstarkt werden, wenn der Zubau die Systemadaption tbertrifft und dadurch Uber-
kapazitaten zu weiter sinkenden Durchschnittspreisen auf den Grol3handelsmarkten
fihren. Zu den schon vorhandenen Unsicherheiten Uber die Preise auf den kurzfristi-
gen Strommarkten kommt eine zuséatzliche, starke Wetterabhéngigkeit dazu, die ggf.
zu einer hoheren Risikokompensationsanforderung fuhrt.

— Preisobergrenzen (aktuell +/- 3000 €/ MWh flur Preisgebote auf dem Day-Ahead Han-
del der EPEX Spot) fiir die Ergebnisse des borslichen Stromhandels. In den Preisbil-
dungsregeln der Borse festgelegte Restriktionen dienten ursprunglich dazu, die Aus-
tibung von Marktmacht zu verhindern (Grimm et al. 2008). Faktisch sind hierunter
auch politische Maflinahmen zu verstehen, um haufige hohe Strompreise zu verhin-
dern. Bereits die Moglichkeit, dass hier staatliche Malinahmen ergriffen werden kénn-
ten, erhdht die Unsicherheit von Kraftwerksinvestitionen und behindert das Zustande-
kommen von notwendigen Preissignalen bei extremer Knappheit.

Aus diesem Grund kann perspektivisch ein Bedarf nach Instrumenten zur Gewahrleistung
der Versorgungssicherheit bestehen, welche die Bereitstellung von Kapazitaten flankierend
durch Erlése aulRerhalb des Energy-Only-Markts entlohnen. Bei deren Ausgestaltung ist da-
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rauf zu achten, dass die angereizten Anlagen eine ausreichende Flexibilitat vorweisen, wie
es die Flankierung der FEE-Stromerzeugung erfordert. Daneben ist eine Kannibalisierung
des Energy-Only-Marktes zu verhindern. Mithahmeeffekte fir inflexible Bestandskraftwerke,
die zu deren weiterem Erhalt fihren, sind hingegen zu vermeiden.

4.3 Weiterentwicklung Stromhandelsplatze

4.3.1 Vortagiger Stromhandel

Aufgrund der Dargebotsabhéngigkeit und der immer erst kurzfristig guten
Prognostizierbarkeit der FEE-Stromerzeugung stellen im aktuellen Systemdesign insbeson-
dere die Day-Ahead-, Intraday- sowie die Regelenergiemarkte die relevanten Markte fir die
Refinanzierung und — sofern eine Marktintegration angestrebt wird — den Einsatz der FEE-
Anlagen dar. Einer verbesserten oder erst ermdglichten Teilnahme (im Fall der Regelener-
giemarkte) von FEE-Anlagen an diesen Handelsplatzen stehen jedoch strukturelle Hinder-
nisse im Weg.

Im Day-Ahead-Markt erfolgt der Handel derzeit in stindlichen Tranchen, ergénzt um die
Mdglichkeit von Blockgeboten. Im Gegensatz zu steuerbaren Stromerzeugungsanlagen un-
terliegt die Produktion von FEE-Strom teilweise steilen Gradienten (d. h. grof3en Leistungs-
veranderungen in relativ kurzer Zeit), die eine Vermarktung anhand von Mittelwerten not-
wendig macht. Hieraus resultiert ein systematischer, zusatzlicher Prognoseausgleich gegen-
iber einem Handel mit kiirzeren Produktionszeitraumen.* Dieser Ausgleich muss im nach-
folgenden, untertagigen Handel (Intraday-Markt) gedeckt werden, welcher jedoch gegentuber
dem Day-Ahead-Markt hinsichtlich Preisfindung und -sicherung in diesem Zusammenhang
nachteilig konzipiert ist.>’ Durch verkiirzte Handelstranchen kénnten schon bekannte, u. U.
sehr steile Gradienten (bspw. vor und nach der Leistungsspitze bei der PV-Einspeisung)
besser berticksichtigt werden. Darlber hinaus lassen sich auch Rampenproblematiken im
Netz durch einen viertelstiindlichen Handel verringern, welche aus dem stiindlichen Handel
und unabhangig von der FEE-Erzeugung resultieren.

Fur die Prognosegiite von FEE gilt grundsatzlich, dass diese umso besser wird, je kirzer der
Abstand zwischen Prognoseerstellung und Zeitpunkt der prognostizierten Einspeisung ist.
Grundsatzlich ist der Stromhandel auch am Intraday-Markt mdglich, hier findet ein kontinuier-
licher Handel und keine Einheitspreisauktion statt.

Neben den theoretischen Vorteilen durch eine Anpassung der Handelsbedingungen zur Op-
timierung der FEE-Einbindung sind fiir eine Umsetzung jedoch unbedingt européische bzw.
europarechtliche Restriktionen zu beachten. Der vortagige Stromhandel in Deutschland ist
derzeit Gber das sogenannte Market Coupling mit den diversen europaischen Markten ver-
bunden. Eine Einfihrung von viertelstiindlichen Handelstranchen ist auch aus europaischer
Sicht durchfuhrbar und vorteilhaft. Eine allein nationale Regelung im Blick auf die Handels-

*® Die Prognose lasst sich als stetige Funktion darstellen. Werden stiindliche Tranchen gehandelt, so entstehen
aufgrund der Steigung der Funktion zwangsweise Abweichungen gegentuber den Mittelwerten tber Viertelstun-
den.

*" Der Handel auf dem Day-Ahead-Markt findet Gber eine Einheitspreisauktion statt und ist somit dazu konzipiert,
den Kraftwerkseinsatz entsprechend der Stromerzeugungsgrenzkosten zu optimieren. Durch die stiindliche Auf-
I6sung werden Teilmengen der FEE-Stromerzeugung, resultierend aus den Gradienten, am Intraday-Markt ge-
handelt, obwohl sie grundsétzlich in die Einheitspreisauktion des Day-Ahead-Marktes passen, da sie in ihrer Art
schon am Vortag bekannt sind.
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zeiten wirde hingegen den deutschen Markt vom europdaischen entkoppeln. Hinsichtlich der
Optimierung der FEE-Systemeinbindung hatte dies den negativen Effekt einer Reduzierung
der Nachfrage zu Zeiten hoher FEE-Einspeisung. Der innerhalb Europas grof3flachige Aus-
gleich der verfligbaren FEE-Erzeugung wirde somit erschwert. Ebenfalls wirden sich euro-
parechtliche Probleme ergeben, welche an dieser Stelle nicht naher aufgefihrt werden.

Neben strukturellen Anderungen der Stromhandelsplatze konnen auch neuartige Strom-
gro3handelsprodukte die Vermarktung von FEE-Strom unterstiitzen. Denkbar sind hier
bspw. Wetterderivate zur Absicherung gegen Dargebotsrisiken oder Terminmarktprodukte,
deren Profile und/oder Zeitradume an die Erzeugungsprofile von FEE-Anlagen angepasst
sind. Weitere Moglichkeiten waren Gradientenprodukte, die die Bricke zwischen FEE-
Erzeugungsprofil und (kurzfristiger) Bandfahrweise schlagen und Flexibilitat belohnen kénn-
ten. Inwieweit sich neue Produkte herausbilden und zu einer verbesserten Vermarktung fuih-
ren werden, kann derzeit noch nicht abgeschatzt werden. Die Ankundigung der Einfuhrung
des ,Phelix Sun-Futures® durch die EPEX®® zeigt jedoch eine entsprechende Entwicklungs-
richtung bei den Strommarktprodukten.

4.3.2 Regelenergiemarkte

Eine Teilnahme von EE an den Regelenergiemarkten ist grundséatzlich ein Schritt in Richtung
der energie- und klimapolitischen Ziele, da so fossile Stromerzeugung verdrangt und konven-
tionelle Must-Run-Kapazitat nach und nach verzichtbar wird. Die Erbringung von System-
dienstleistungen durch EE-Anlagen wird in einem vollstéandig regenerativen Stromsystem
ohnehin unentbehrlich. Die Identifikation und Verringerungen bestehender Hemmnisse stel-
len somit eine wichtige Weichenstellung dar.

Bei einer erfolgreichen Offnung der Regelenergiemarkte fur EE und des damit verbundenen,
erhohten Wettbewerbs sind geringere Preise fir Regelenergie zu erwarten. Um eine breite
Teilnahme von EE, auch von FEE, an den Regelenergiemérkten zu ermdéglichen, missen
Teilnahmebedingungen geéandert werden. Diese lassen sich grundsatzlich in Teilnahmevo-
raussetzungen (Praqualifikation), ausgeschriebene Mindestverfiigbarkeitsdauern (Zeitschei-
ben) sowie, als sekundérer Einfluss, arbeitsbasierte Finanzierungszahlungen unterteilen.

Damit die Anpassung von technischen Praqualifikationsanforderungen an die notwendige
Kommunikations- und Steuertechnik nicht die Kernaufgabe der Regelenergiemarkte, die
Gewahrung der Netzstabilitat, negativ beeinflusst, sind weitere Untersuchungen nétig. Be-
reits identifizierte, technisch unbedenkliche Anpassungen, die eine Einbindung von EE-
Anlagen ermdglichen, sollten jedoch schnellstmoglich genutzt werden. Kosten fir die
Praqualifikation sind Bestandteil der Fixkosten von Anlagen und kénnen entsprechend spe-
ziell fur kleine Anlagen die Teilnahme an den Regelleistungsmarkten verhindern. Somit lie-
gen mitunter erhebliche Kostensenkungspotenziale vor, die durch gezielte Untersuchungen
gehoben werden kénnen.

Zu lang definierte Zeitscheiben kénnen gerade fur FEE-Anlagen eine Bereithaltung verfligha-
rer Leistung und Vergutung Uber die Regelenergiemarkte unméglich machen. Bspw. umfas-
sen im Rahmen der Sekundarregelleistung die Zeitscheiben funf Tage (peak) bzw. eine Wo-
che. Fir diesen Zeitraum nimmt die Prognosegenauigkeit Gber die FEE-Stromerzeugung
rapide ab, eine Teilnahme nach aktuellen Bedingungen ist somit kaum mdglich. Die ausge-
schriebenen Produkte sollten tberprift und entsprechend auf deutlich kirzere Zeitrdume

%8 EPEX 2013.
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bezogen werden, um die Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch FEE-Anlagen in
den Regelenergiemarkten zu erméglichen.

Von der Bereitstellung von Regelenergie, inshesondere negativer Regelenergie, bleiben
kaufvertragliche (Liefer-)Pflichten des Anlagenbetreibers im sonstigen Stromhandel unbe-
rahrt. Fir konventionelle Anlagen hat dies zur Folge, dass beim Abruf negativer Regelleis-
tung Brennstoffkosten, bei gleichzeitigen Erlésen aus der Stromverauf3erung, entfallen. EEG-
Anlagen haben hingegen (neben u.U. marginalen Grenzkostenersparnissen) nicht unwesent-
lich héhere Opportunitatskosten, da sie beim Abruf als Regelenergie auf Zahlungen aus der
Einspeisevergitung bzw. anderen einspeisebasierten Refinanzierungselementen (gleitende
oder fixe Marktpramie) verzichten missen, die an die tatséchliche Einspeisung geknupft
sind. Um dies zu andern, mussten die EEG-Zahlungen im Rahmen der Bereitstellung von
Regelenergie an eine bilanzielle Einspeisung gebunden werden. Oder alternativ von der tat-
sachlichen Arbeit losgeloste Refinanzierungselemente, wie bspw. Kapazitatszahlungen, ein-
gefuhrt werden.
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5 Vorschlage zur kinftigen Finanzierung des Ausbaus
Erneuerbarer Energien

5.1 Erfolge, Starken und Schwachen des bestehenden EEG

Der Finanzierungsmechanismus fiir EE-Anlagen nach dem bestehenden EEG zeichnet sich
im Wesentlichen durch folgende Eigenschaften aus:

technologiespezifische, fixierte Einspeisevergitungen pro erzeugter Energieeinheit
unabhéangig von Zeit und Ort Uber einen festen Zeitraum

— degressive Ausgestaltung der fixen Vergutungen

— vorrangiger Netzanschluss von EEG-Anlagen an das Stromnetz und Abnahmever-
pflichtung des erzeugten Stroms fur den Ortlichen Netzbetreiber

— Einspeisevorrang fiir EEG-Strom®

— Freistellung von der Bilanzverantwortung fur EE-Erzeuger ohne Direktvermarktungs-
option nach fixiertem Tarif, was flr die Anlagenbetreiber eine einfache Steuerung und
ein geringes Risiko bedeutet. Das Risiko fiir Ausgleich von Fahrplanabweichungen
durch Prognosefehler tragt der Ubertragungsnetzbetreiber.

— alternativ zur fixen Vergutung die Option einer Direktvermarktung durch den EE-
Erzeuger plus eine zusétzliche Markt- und Managementpramie, wobei sich die
Marktpramie an der Festvergiitung orientiert.

Seit der Einfilhrung des EEG im Jahr 2000 stieg der Anteil des Stroms aus regenerativen
Energiequellen von etwa 7 % auf knapp 23 % im Jahr 2012. Damit hat sich das EEG als ein
effektives Instrument zur Verfolgung der Ausbauziele erwiesen. Dabei haben die genannten
Eigenschaften — Anschlusszwang, Einspeisevorrang, kein Bilanzkreisrisiko — mit den bereits
in Kapitel 3.2 ausgefuhrten Vorteilen einer Einspeisevergutung zusammengewirkt: Durch die
relativ geringen Risiken flr Anlagenbetreiber konnte eine hohe Investitionssicherheit erreicht
und eine Vielzahl von Akteuren aktiviert werden. Durch die Technologiedifferenzierung konn-
te ohne hohe Produzentenrenten eine technologische Vielfalt erreicht und eine technische
Entwicklung vorangetrieben werden, wobei die Degression der Vergiitung eine Verschiebung
von Investitionen nach hinten unattraktiv machte. Allerdings zeigte sich, dass der Ausbau-
pfad nicht genau abgeschéatzt werden konnte und z. B. bei PV zeitweise ein Zubau stattfand,
der weit tiber den Erwartungen lag. Zudem konnten Uberrenditen erzielt werden, da die Ver-
gutungen nicht entsprechend den standortabhéangigen Bedingungen oder nicht schnell ge-
nug an Kostendegressionen angepasst wurden. Schlie3lich wird gerade aufgrund des ge-
wachsenen Anteils Erneuerbarer Energien mitunter als Manko des gegenwartigen EEG an-
gesehen, dass keine oder nur sehr geringe Anreize flr Anlagenbetreiber bestehen, den Be-
trieb, die Technik- oder Standortwahl an Preissignalen zu orientieren.

Die Starken und Schwachen des bestehenden EEG sind in der nachfolgenden Tabelle zu-
sammengefasst.

* Durch die Einflhrung der Direktvermarktung zum 1. Januar 2012 ist der absolute Einspeisevorrang aufgegeben
worden; durch eine entsprechende Zahlungsbereitschaft der Betreiber inflexibler Kraftwerke kann EE-Anlagen der
Einspeisevorrang nunmehr ,abgekauft* werden.
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Tabelle 7:

Starken und Schwachen des bestehenden EEG,; eigene Darstellung

+

+

+

Hohe Investitionssicherheit -
Hohe Effektivitat

Niedrige Produzentenrenten durch
Technologiedifferenzierung

Hohe Technologievielfalt durch
Differenzierung der Vergitung

Zwischenzeitlich Uberhohte Renditen
durch verspétete Tarifanpassungen bei
unverhergesehener grofier
Kostendegression

Keine exakte Mengensteuerung
aufgrund unvollkommener Information

Bei Investitions- und Betriebs-

entscheidungen keine Reaktionen von
(F)EE-Anlagen auf Strompreissignale im
festen Einspeisetarif (und bisher auch
kaum bei der gleitenden Marktpramie)

+ Férderung von innovativen Technologien
in einem frilhen Stadium

+ Hohe Akteursvielfalt aufgrund niedriger
Risiken und Transaktionskosten fiir
Betreiber

5.2 Ziele der Novellierung des EEG

Mit dem EEG wird das Ziel verfolgt, die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien bis
2020 auf einen Anteil von 40 % am Stromverbrauch zu erhéhen. Bereits durch den erfolgten
Ausbau kdnnen Erneuerbare Energien in der Stromerzeugung nicht mehr als Nischenerzeu-
gung aufgefasst werden. Deshalb und aufgrund der im vorigen Abschnitt genannten Schwa-
chen des gegenwartigen EEG wird in der aktuellen Diskussion um die Novellierung des EEG
(s. u. a. Kopp et al. 2013, VKU 2013, Monopolkommission 2013, Agora 2013) ein erheblicher
Handlungsbedarf gesehen. Dabei werden fiir die Novellierung folgende Ziele genannt:

— Ein moglichst kosteneffizienter Ausbau der Erneuerbaren Energien und insbesondere
die Vermeidung Uberhdhter Renditen sollen zu einer Absenkung bzw. einem langsa-
meren Anstieg der EEG-Umlage fuhren.

— Die EE-Technologien sollen weiterentwickelt und die Kostendegression von EE-
Technologien soll fortgefuhrt werden.

— Durch die vielfaltigen Befreiungen von Industriebetrieben und des Eigenverbrauchs
entstehen falsche Anreize, die einen effizienten Umgang mit Energie konterkarieren
und die Belastung von nicht privilegierten Haushalten und Unternehmen erhdhen. Die
Befreiungen sind deshalb auf das Notwendige zu begrenzen.

— Die Menge des Zubaus an EE-Anlagen soll besser gesteuert werden als bisher, um
einerseits eine Zielverfehlung, andererseits aber auch eine starkere Belastung durch
einen zu schnellen Ausbau zu vermeiden.

— Eine verstarkte Marktintegration der Erneuerbaren Energien, d. h. eine starkere Teil-
nahme an bestehenden Markten und Koordination mit der konventionellen Erzeugung
(vgl. Kapitel 2.2) wird gefordert. Dies soll mdglichst zu einer systemdienlichen Ausle-
gung und Betriebsweise der EE-Anlagen fuhren.
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— Eine verbesserte Koordination zwischen dem Ausbau der Erneuerbaren Energien
und des nétigen Ausbaus der Stromnetze ist erforderlich, um sowohl einen unnétigen
Netzausbau als auch eine aus netztechnischen Grunden erforderliche
Abregelung/Abschaltung von EE-Anlagen zu vermeiden

— Gleichzeitig muss auch die erzeugungsseitige Versorgungssicherheit gewéhrleistet
werden, was ausreichende Erlése fir Reservekapazitaten und andere Flexibilitatsop-
tionen erfordert.

Im Zentrum der Novellierungsdiskussion steht demnach die Frage, wie diese Ziele ,am bes-
ten® erreicht werden kénnen. Die im Folgenden entwickelten Vorschlage versuchen, diese
Frage mdoglichst umfassend zu beantworten.

5.3 Zur Vermarktung des Stroms aus EEG-Anlagen

Eine verstarkte Vermarktung von Erneuerbaren Energien wird zunehmend gefordert, um
Uber eine Orientierung der Erzeugung und der Investitionen in EE-Anlagen an Marktpreisen
eine bessere Systemintegration derselben zu erreichen. Dass eine solche Orientierung bei
regelbaren Erneuerbaren Energien gelingen kann, ist unstrittig, da kein grundsatzlicher Un-
terschied zu fossil befeuerten Kraftwerken vorliegt. Entsprechend werden regelbare und
nicht regelbare Erneuerbare Energien in diesem Abschnitt getrennt betrachtet.

5.3.1 Regelbare Erneuerbare Energien

Zu den Flexibilitatsoptionen gehodren auch die regelbaren Erneuerbaren Energien, in erster
Linie also die Biomasse. Stromerzeugungsanlagen zur Nutzung von Biomasse verhalten sich
perspektivisch dann zu jedem Zeitpunkt systemdienlich, wenn sie entgegengesetzt zum
Wind- und Solardargebot eingesetzt werden: reduzierter Einsatz bei hohem Dargebot, voller
Einsatz bei niedrigem Dargebot. Insbesondere wenn eine Abschaltung von Wind- und/oder
PV-Anlagen droht, ist es sinnvoll, vorher Biomasseanlagen abzuregeln/abzuschalten und
dadurch wertvollen Brennstoff einzusparen. Zudem kann eine Flexibilisierung dazu beitra-
gen, dass die Bioenergie Systemdienstleistungen tibernimmt. Dann sind entsprechend weni-
ger fossile bzw. nukleare Kapazitaten hierfur erforderlich.

Wenn man davon ausgeht, dass Preise an der Stromborse unterhalb der Brennstoffkosten
der glnstigsten nuklearen/fossilen Kraftwerke bestehenden Inflexibilitaten geschuldet sind,
die kurzfristig nicht abbaubar sind, so ist zu Uberlegen, in welcher Weise diese Preise auf
den Betrieb von bestehenden Biomasseanlagen im Rahmen der Direktvermarktung wirken
sollen.

Da der Strom aus Biomasseanlagen nach dem EEG aktuell mit Ausnahme der Anlagen in
der Direktvermarktung unlimitiert in den Spotmarkt (Day-Ahead) geboten wird, hat er nach
Merit-Order Vorrang gegeniber den inflexiblen konventionellen Kraftwerken, die limitiert ne-
gativ oder positiv bieten, und diese miissen unbeschadet ihrer Zahlungsbereitschaften abge-
schaltet werden, solange die Systemsicherheit dadurch nicht gefahrdet wird. Missten Bio-
masseanlagen mit ihren eigenen Grenzkosten in den Markt bieten, wirden sie haufig aus der
Merit-Order herausfallen, da diese i. d. R. hdher sind als die der fossilen Kraftwerke (Braun-
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und Steinkohle, Gas).60 Ein entsprechend hoher CO,-Preis wéare ein wirksames, effizientes
und verursachungsgerechtes Steuerungsinstrument, um eine Verschiebung der Merit-Order
zu erreichen, um damit eine hohere Vollbenutzungsdauer der Biomasse im Rahmen einer
vollstdndigen Marktintegration zu erzielen. Bei aktuellen CO,-Preisen kann aber keine Steue-
rungswirkung hierdurch erzielt werden. Wirden die Brennstoffkosten hingegen anderweitig
finanziert und kénnten die Biomasseanlagen ihren Strom somit unterhalb der Brennstoffkos-
ten des gunstigsten fossilen oder nuklearen Kraftwerks in den Markt bieten, wirden sie theo-
retisch nur dann herausfallen und ihre Anlagen abschalten, wenn der Preis unter 2 ct/kwh®
fallt, spatestens jedoch, wenn er negativ wird.** Ein Vermarktungsmodell fir Biomasseanla-
gen, das sie zwingt, zu einem héheren Preis in den Markt zu bieten, wiirde demnach dazu
fuhren, dass ihr Einspeisevorrang gegenuber konventionellen Kraftwerken aufgehoben wir-
de.

Ohne Beachtung mdglicher Erlése konventioneller Kraftwerke aus den Regelenergiemérkten
konnte ein Vermarktungsmodell fr regelbare Erneuerbare Energien so ausgestaltet werden,
dass sie gerade erst unterhalb dieses Preises abschalten, wenn man gleichzeitig eine hohe
Vollbenutzungsdauer dieser Anlagen politisch anstrebt. Erlése von konventionellen Kraftwer-
ken aus den anderen Markten waren bei der Festlegung eines Grenzpreises zu berlcksichti-
gen. Daneben sollte bei der Festlegung des Grenzpreises beriicksichtigt werden, dass je
niedriger dieser angesetzt wird, desto héhere Kosten entstehen in der EEG-Umlage.

Dabei ist allerdings zu beachten, dass sich diese Forderung je nach Vermarktungsmodell
andern kann:

— Bei der aktuell gultigen gleitenden sowie bei der fixen Marktpramie werden die Anla-
gen abgeschaltet, wenn der Borsenpreis negativer ist als die Differenz zwischen
Markt- plus Managementpramie und den eingesparten Brennstoffkosten, vorausge-
setzt die Warme kann anderweitig bereitgestellt werden. Bei hohen Brennstoffkosten
fuhrt die Marktpréamie dazu, dass die Anlagen schon bei moderat negativen oder so-
gar bei leicht positiven Preisen abgeschaltet werden.

— Bei der fixen Kapazitatspramie wirden die Anlagen bei Preisen unterhalb der eige-
nen Grenzkosten abgeschaltet, sie wirden also aktuell ohne eine ergédnzende Vor-
schrift im Hinblick auf ihren Einsatz nur bei dufRerst giinstigen Brennstoffkosten oder
bei hohen Warmegutschriften laufen. Freilich hatten sie die Moéglichkeit, positive Re-
gelleistung anzubieten, dies allerdings in Konkurrenz zu fossilen und nuklearen
Kraftwerken.

— Bei einer Ausschreibung mit einer auf €/kW festgelegten Pay-as-Bid-Zahlung wiirden
die Anlagen ebenfalls nicht zu Preisen unterhalb der eigenen Grenzkosten betrieben
und daher allenfalls in den Regelenergiemarkten fossile oder nukleare Kraftwerke er-
setzen konnen.

Insgesamt kann daher festgehalten werden, dass ein Marktpramienmodell eher mit dem
Einspeisevorrang fur regelbare Erneuerbare Energien kompatibel ist als ein Kapazitatspra-
mienmodell.

% AuRer bei hohen Warmeerlosen, die gegen die Grenzkosten gegen gerechnet werden kénnen, sowie bei spe-
ziellen Reststoffen wie z. B. Altholz.
81 Mit einer Grenze von rund 2 ct/kWh wiirde Biomasse Atom- und neue Braunkohlekraftwerke gerade verdran-
en.

? Die Méoglichkeit einer positiven Regelenergie- bzw. einer Terminvermarktung soll hier zunachst ausgeklammert
werden.
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5.3.2 Fluktuierende Erneuerbare Energien

In diesem Abschnitt soll der Frage nachgegangen werden, welche grundlegenden Vermark-
tungsmodelle fir FEE-Anlagen existieren und wie ihre Chancen und Risiken sowie ihre Aus-
wirkungen auf die Investitionsbereitschaft zu beurteilen sind. Die Frage der Vermarktung
fluktuierender Erneuerbarer Energien wird aufgrund ihrer Andersartigkeit im Vergleich zur
fossilen Erzeugung ausfuhrlich diskutiert. Dabei werden erst die Pramissen fir die folgende
Diskussion erlautert. Anhand dieser Pramissen werden dann die Vermarktungsmodelle dis-
kutiert.

5.3.2.1 Pramissen der Systemtransformation

Handlungsleitend fir die Systemtransformation ist es, die Ausbauziele der Erneuerbaren
Energien mindestens zu erreichen und unter Beachtung auch der mittel- und langfristigen
CO,-Minderungsziele inflexible durch flexible Optionen zu ersetzen. Vor diesem Hintergrund
konnen die folgenden Pramissen fir die Phase der Systemtransformation formuliert werden:

1) Optimale Nutzung von FEE-Anlagen

(Nahezu) grenzkostenfreie Bestandsanlagen sind ékonomisch i. d. R. solchen Anlagen vor-
zuziehen, die Grenzkosten aufweisen. Da die fluktuierenden Erneuerbaren Energien nur
sehr geringe Grenzkosten aufweisen, ist es im Rahmen der Systemtransformation win-
schenswert, dass sie eine moglichst hohe Vollbenutzungsdauer erzielen. Eine Abregelung
von FEE-Anlagen kommt aber aus zwei Griinden in Betracht:

A] Systembedingte Abregelung

— Die bundesweite Nachfrage ist geringer als das EEG-Angebot plus netztechnisch
notwendige Must-Run-Anlagen.®® In diesem Fall sind zunachst steuerbare EEG-
Anlagen abzuregeln, vorzugsweise Biomasseanlagen, um wertvollen Brennstoff zu
sparen.

— Vorhandene Netzengpasse verhindern den Abtransport von regenerativem Uber-
schussstrom und einen Redispatch konventioneller Kraftwerke. Hier sollte die
Abregelung der EEG-Anlagen jedoch nicht dazu fihren, die Netzbetreiber aus ihrer
Verantwortung zu entlassen, die Netze bedarfsgerecht auszubauen. Es missen in
diesem Zusammenhang allerdings die Netzausbaukosten ins Verhaltnis zur vermie-
denen Abregelung gesetzt werden, um eine optimal ausgelegte Netztopologie zu er-
halten (vgl. Kapitel 6.2).

Diese in den beiden obigen Punkten betrachtete Form der Abregelung wird durch die Wahl
des Vergutungsmodells nicht beeinflusst und in diesem Zusammenhang nicht nahergehend
erlautert).

B] Gebotsbedingte Abregelung Erneuerbarer Energien im Rahmen der Direktvermarktung

— Im Rahmen der Direktvermarktung kann eine Abregelung von FEE-Anlagen bei Er-
reichung eines bestimmten Spotpreisniveaus betriebswirtschaftlich sinnvoll sein, ins-
besondere bei negativen Preisen. Die Direktvermarktung hebelt damit den

63 Streng genommen wéren hier auch noch die erneuerbaren Anlagen wie grof3e Wasserkraftwerke zu bertck-
sichtigen, die nicht durch das EEG erfasst werden, sowie KWK-Anlagen, die im Hinblick auf die Wéarmebereitstel-
lung Inflexibilitaten aufweisen.
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Einspeisevorrang aus. Je nach Modell unterscheidet sich die Hohe des Spotpreises,
ab dem eine Abregelung betriebswirtschaftlich sinnvoll ist.

— Im Hinblick auf die Systemtransformation und bei Zugrundelegen des Kriteriums der
dynamischen Effizienz erscheint die gebotsbedingte Abregelung von FEE-Anlagen
als problematisch. Bei allen Finanzierungsmodellen sollte es daher das Ziel sein, die-
se Art der Abregelung von FEE-Anlagen zu minimieren.

2) Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks und Erhdhung der Elastizitat
der Nachfrage

Legt man die Annahme zugrunde, dass das kinftige Stromsystem durch die
Dargebotsabhangigkeit von Wind- und Solaranlagen gepragt werden wird, so ist aus Griin-
den der Versorgungs- und Systemsicherheit deren Flankierung durch flexible Optionen si-
cherzustellen. Der Fokus der Betrachtung hier liegt auf der Erhéhung des negativen Flexibili-
tatspotenzials, welches u. a. durch Demand Side Management hinsichtlich einer Lasterh6-
hung bzw. in einer Verringerung der ,Must-Run“-Kapazitaten liegt.

Bis 2016 wird das ,Must-Run“-Potenzial konventioneller Kraftwerke laut einer aktuellen Stu-
die mit ca. 15.000 MW abgeschétzt.*

Must-Run hat folgende Ursachen:

— inflexible Kraftwerke zur ausschlie3lichen Stromerzeugung (z. B. alte Braunkohle-
KW)

— warmegefihrte KWK-Anlagen
— zur Netzstabilitat erforderlich Kraftwerke.

Das Gesamtsystem sollte anreizen:

— zur Flexibilisierung (Retrofit) inflexibler Kraftwerke (oder Stilllegung und Ersatz, falls
Retrofit nicht moglich oder zu teuer)

— zur Flexibilisierung der Fernwarmeerzeugung (Warmespeicher, Power-to-Heat etc.)
— zur Erbringung von Systemdienstleistungen zunehmend durch EE-Anlagen.

Je langer signifikante Inflexibilitaten im System vorliegen, desto haufiger kommt es beim wei-
teren Zubau von EEG-Anlagen zu Situationen, in denen diese abschalten missen. Ziel muss
es daher sein, den Abbau der Inflexibilitdt mit dem Zubau der EEG-Anlagen mindestens zu
synchronisieren.

Ziel des Transformationsprozesses muss es insgesamt sein, tUber das Preissignal der Markte
Anreize zur bedarfsgerechten Einspeisung der konventionellen Kraftwerke und damit zur
Flexibilitatserh6hung zu gewahrleisten. Die Anreize werden Uber das Marktsignal gesteuert,
wobei geringe bzw. negative Preise einen hdheren Anreiz zur Flexibilisierung des Systems
erwirken. In diesem Zusammenhang ist zu beachten, inwieweit das Finanzierungsmodell fur
Erneuerbare Energien die Systemtransformation und Ausweitung der Flexibilitat anreizt.

3) Gewahrleistung von Akteursvielfalt

64 Vgl. IAEW, consentec, FGH e. V. (2012).
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Eine Veranderung des Finanzierungsmodells hat Rickwirkungen auf die Investitionsbereit-
schaft der Investoren. Es ist hierbei zu beachten, wie die unterschiedlichen Finanzierungs-
modelle das Chancen- und Risikoverhéltnis der Investoren beeinflussen. Da Risiken die
Akteursstruktur und damit -vielfalt maf3geblich beeinflussen, sind diese so zu verteilen, dass
sie das Ziel einer breiten Akteursvielfalt im Segment der fluktuierenden Erneuerbaren Ener-
gien nicht gefahrden.

5.3.2.2 Méogliche marktorientierte Finanzierungsmodelle

Die obigen drei Pramissen dienen im Folgenden als Kompass fir die Ausgestaltung und Be-
urteilung der unterschiedlichen Vermarktungsmodelle fir FEE-Anlagen. Im Folgenden soll
diskutiert werden, wie die Marktintegration der FEE-Anlagen im Rahmen der Direktvermark-
tung ausgestaltet werden kénnte und wie sich dies auf oben genannte Pramissen auswirkt.

Die Marktintegration Erneuerbarer Energien ist im Lichte der Systemtransformation kein
Selbstzweck, sondern Mittel zum Zweck, sie zu unterstiitzen und dazu beizutragen, sie mdg-
lichst kosteneffizient zu bewéltigen. Dabei sind folgende vier Grundmodelle der Vermarktung
Zu unterscheiden, wobei jeweils von einer technologiespezifischen Differenzierung ausge-
gangen wird:®

— Das Modell ,gleitende Marktpramie® bedeutet einen variablen Aufschlag pro kWh auf
den Vermarktungserlés auf den einzelnen Marktstufen.

— Das Modell ,fixe®® Marktpramie® bedeutet einen festen Aufschlag pro Kilowattstunde
auf den Vermarktungserlos auf den einzelnen Marktstufen.

— Das Modell ,fixe Kapazitatspramie® ist eine leistungsbezogene Zahlung in €/kW, die
noch mit einer Verfligbarkeitsrestriktion verkniipft werden muss, um den Anlagenbe-
trieb abzusichern.

— Das Ausschreibungsmodell ist mit einer auf €/kW festgelegten Pay-as-bid-Zahlung
zusatzlich zu den Vermarktungserldésen auf den einzelnen Marktstufen verbunden.

5.3.2.3 Chancen/Vorteile und Risiken/Nachteile einer Vermarktung von FEE-Anlagen

Die aktuell glltige gleitende Marktpramie federt die Vermarktungsrisiken dadurch ab, dass
ihre H6he monatlich in Abhéngigkeit vom durchschnittlichen Marktwert der jeweiligen Tech-
nologie angepasst wird. Sie erdffnet nur begrenzte Chancen auf héhere Gewinne durch
Uberdurchschnittliche Erfolge bei der Vermarktung gegeniiber der Referenzanlage. Bei
Spotmarktvermarktung ist diese aber auch nur durch begrenzte Risiken begleitet. Die Risi-
ken konzentrieren sich hierbei insbesondere auf Ausgleichsenergierisiken. Das Modell eignet
sich besonders fir risikoaverse Investoren mit geringer Marktaffinitdt. Es werden von den
Investoren geringe Risikopramien zur Risikolbernahme verlangt. Die Investitionsbereitschaft
wird hierbei insbesondere durch die Hohe des EEG-Satzes beeinflusst und reagiert damit
sensitiv gegeniiber dessen Veranderungen. Zur Vermeidung einer Uberforderung und zum
Erreichen der Ausbauziele muss die Festlegung des EEG-Satzes entsprechend eines iterati-
ven Anpassungsmechanismus staatlich gesteuert werden.

Die Chancen und Risiken durch eine aktive Bewirtschaftung in den einzelnen Handelsstufen
sind bei den anderen Modellen deutlich ausgepragter. Diese fuihren dazu, dass die Marktteil-

% Zur Ablehnung einer technologieneutralen Ausgestaltung vgl. Kapitel 3.2.
% Fix bedeutet in diesem Zusammenhang auch immer ex-ante.
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nehmer sich intensiv mit den Chancen und Risiken auf den einzelnen Marktstufen auseinan-
dersetzen und entsprechend ihrer individuellen Risikopraferenz die Vermarktung durchfiih-
ren. Die Investitionsbereitschaft bei der ,fixen Marktpramie“ und der ,fixen Kapazitatspramie®
hangt insbesondere von der Kombination aus der staatlichen Pramie und den erwarteten
Markterldsen ab. Zuklnftig erwartete Marktpreise haben in diesem Modell somit direkte
Steuerungswirkung.

Da die Pramien extern fixiert werden, ist zur Zielerreichung ein iterativer Suchprozess not-
wendig, um Uberférderung bzw. Investitionszuriickhaltung zu vermeiden. Hierbei muss der
Staat auch die Anforderungen an Risikokompensation der Akteure bei der Pramienfestle-
gung abschatzen, um Investitionsbereitschaft auszulosen. Bei stark schwankenden Markter-
wartungen ist bei diesen Fordersystemen auch von einer deutlichen Zunahme der Schwan-
kungsbreite der Zubautatigkeit auszugehen, wenn die staatliche Pramie sich hieran nicht
adaptiert. Die notwendigen Informationen zur Festlegung einer adaquaten Pramienhbhe er-
fordern somit viele Informationen, die nicht unmittelbar fiir den Staat ersichtlich sind.

Bei dem Modell der Ausschreibung in Form des Pay-as-bid konnen die Marktteilnehmer
passgenaue Gebote entsprechend der individuellen Investitionskalklile abgeben, welche die
Anforderung an Risikokompensation und Marktpreiserwartung enthalten. Da die somit de-
zentral individuell festgelegten Pramienanforderungen dem Staat im Rahmen der Auktion
Ubermittelt werden, muss dieser diese Informationen nicht selbst erheben. Es muss staatli-
cherseits somit auch kein Suchprozess fiur die Festlegung der adaquaten Férderhdhe vorge-
nommen werden, da dies die Auktion Udbernimmt.

5.3.2.4 Grundsatzliche Aspekte der Direktvermarktung

Im Rahmen der Systemtransformation kommt es zukiinftig zu einer deutlichen Erhéhung der
Einspeisung fluktuierender Erneuerbarer Energien. Bei den unterschiedlichen Fordersyste-
men im Rahmen der Direktvermarktung wird der Einspeisevorrang indirekt tber die Gebots-
stellung aufgehoben. Jede Form der Direktvermarktung verringert das Potenzial negativer
Preise. Die unterschiedlichen Ausgestaltungsformen wirken hierbei leicht unterschiedlich. Es
gibt je nach Ausgestaltungsvariante einen unterschiedlichen Schwellenwert des Spotpreises,
ab dem es zu einer Abregelung/Abschaltung kommt.

Tabelle 8: Abschaltung von FEE-Anlagen in verschiedenen Marktmodellen; eigene Dar-
stellung

Gleitende Fixe Kapazitits- Kapazitits-
Marktpramie Marktprémie préamie auktion

Vermarktungsmodell

Schwellenwert zur negativer negative fixe

Abregelung der FEE Referenzwert Marktpramie aNull Nl

Je nach Vermarktungsmodell ergeben sich hierbei wiederum unterschiedliche Reaktionen:

— Bei der gleitenden Marktpramie wirden die Anlagen erst abgeschaltet, wenn der Bor-
senpreis negativer ist als die Differenz zwischen festgelegter EEG-Vergitung und
dem durchschnittlichen monatlichen Spotmarkterlds plus Managementpramie. Wéh-
rend diese bei Windkraftanlagen an guten Standorten relativ gering ist, ist sie fur PV-
Anlagen grof3er.
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— Bei der fixen Marktpradmie wiirden die Anlagen erst dann abgeschaltet, wenn die Bor-
senpreise negativer sind als diese Marktpramie, vorausgesetzt die Einspeisung ist
Bedingung fur ihren Erhalt. Es gilt die gleiche Argumentation wie fir die gleitende
Marktpramie.

— Bei der fixen Kapazitatspramie oder bei einer Ausschreibung mit einer auf €/kW fest-
gelegten Pay-as-bid-Zahlung wirden die Anlagen bei Preisen unterhalb der eigenen
Grenzkosten abgeschaltet, also bei Preisen von null oder leicht dartiber (entspre-
chend der eigenen Grenzkosten).

Bei den beiden erstgenannten Modellen wirden somit i. d. R. nicht die Anzahl der negativen
Preise gegenilber einer Vorrangeinspeisung, sondern nur das maximale negativ erreichbare
Spotpreisniveau gedeckelt. Im Rahmen der beiden letztgenannten Modelle wirde durch eine
optimale Bewirtschaftung das Auftreten negativer Spotpreise deutlich reduziert werden.

Bei allen Modellen kommt es gegeniliber dem Einspeisevorrang zu einer Zunahme der
Abregelung/Abschaltung bei FEE-Anlagen

Alle Direktvermarktungsmodelle fihren gegenuber dem Einspeisevorrang zur Zunahme der
Abregelung, da hier nicht nur bei Vorliegen systemrelevanter Ereignisse, sondern auch ent-
sprechend des Preissignals des Spotmarktes die Abregelung erfolgt. Bei den Marktpramien
wirde die Abregelung geringer ausfallen, da sie dort erst bei Erreichen des negativen Ni-
veaus vollzogen werden wirde. Dies wirde somit eine hohere Ausnutzung der FEE-
Einspeisung gegeniber den Kapazitatsmodellen zur Folge haben.

Direktvermarktung senkt die EEG-Umlage

Gegentber einer unlimitierten Gebotsstellung bei zentraler Vermarktungstatigkeit, welche
notwendig wére, um den Einspeisevorrang vor inflexiblen Anlagen zu gewahrleisten, fihrt die
Limitierung der Gebote im Rahmen der Direktvermarktung zu einer Entlastung der EEG-
Umlage. Da an der EEX theoretisch auch Preise von —3.000 €/ MWh mdglich sind, wird hier-
durch auch eine deutliche Risikoreduzierung fur die EEG-Umlage hervorgerufen, da in die-
sem Zusammenhang die maximal moglichen Differenzkosten in einzelnen Stunden gede-
ckelt werden.

Die Kapazitatsmodelle fihren zu minimalen kurzfristigen Gesamtsystemkosten

Unflexible Kraftwerksbetreiber sind kurzfristig zur Vermeidung von An- und Abfahrkosten
bereit, die damit verbundenen Opportunitdtskosten im Rahmen der Gebotserstellung zu be-
riicksichtigen. Hierdurch kommt es in einzelnen Stunden zu Geboten unterhalb der Grenz-
kosten, die je nach Opportunitat auch negativ ausfallen kénnen. Aus Sicht der kurzfristigen
volkswirtschaftlichen Systemkosten fihrt das auf dem Marktpreissignal basierte Abschalten
der FEE-Anlagen zu einer Verringerung der kurzfristigen Gesamtsystemkosten gegeniber
dem Zustand des Einspeisevorrangs, da hier die gunstigsten abzuschaltenden Systemele-
mente entsprechend der Merit-Order gezogen werden. Die ansonsten anfallenden Kosten fir
An- und Abfahrt kdnnen bei den Kraftwerken, welche durch das Abregeln der FEE-Anlagen
am Markt bleiben, somit eingespart werden. Bei den Kapazitditsmodellen bieten die FEE-
Anlagen entsprechend ihrer realen kurzfristigen Grenzkosten, sodass es in diesem Fall Uber
das Marktpreissignal zu einem optimalen Gesamtdispatch kommt, was wiederum die damit
verbundenen kurzfristigen Gesamtkosten minimiert. Bei den Marktpramienmodellen wird dies
Uber den Referenzwert bzw. die Marktpramie kinstlich verzerrt, sodass nur ein Suboptimum
erzielt wird.
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Alle Direktvermarktungsmodelle schwachen den Anreiz zur Flexibilisierung der kon-
ventionellen Systemelemente

Bei Vorliegen eines Einspeisevorranges fur FEE-Anlagen wirde es auf den kurzfristigen
Markten bei Unterschreitung der Residuallast unterhalb der ,Must-Run“-Kapazitat zu einer
deutlichen Zunahme der negativen Preise kommen. Dies erzeugt einen hohen betriebswirt-
schaftlichen Druck zur Flexibilisierung oder Stilllegung inflexibler konventioneller Bestands-
kraftwerke. Resultierend konnte es zu einer schnelleren Transformation des Gesamtsystems
kommen. Im Rahmen der Direktvermarktung wird in allen vorgestellten Modellen tber die
Verringerung der Anzahl und der Auspragung der negativen Preise der Druck zur Flexibilisie-
rung abgeschwacht. Der Druck zur Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks ist
bei den Kapazitatspramien geringer, da negative Spotpreise i. d. R. durch die Abregelung bei
Spotpreisen nahe null vermiedenen werden. Bei den Marktpramien hangt der Druck insbe-
sondere von der Hohe der Marktprdmie bzw. des Referenzwertes ab:

— Durch die gebotsabhangige Abschaltung der FEE-Anlagen wird nicht das volle
Einspeisepotenzial genutzt.

— Durch die Verringerung der Anzahl der negativen Spotpreise wird Transformations-
druck anhand des Preissignals zur Flexibilisierung des Must-Run-Potenzials abge-
schwécht.

Die Direktvermarktung fihrt zu einer teilweisen Ubernahme der Kosten aus Inflexibili-
tat der Betreiber durch die Endkunden lUber gestiegene Risikopramienanforderungen
der FEE-Investoren

Die Direktvermarktung fuhrt einerseits zu einer Verringerung der kurzfristigen Gesamtsys-
temkosten, welche insbesondere den konventionellen ,Must-Run“-Kapazitaten zugutekommt.
Im Gegenzug erhoht sich im Rahmen des Investitionskalkiils fir FEE-Anlagen in den Model-
len (jenseits der gleitenden Marktpramie) aber das Risikopremium fiir die Vermarktungsrisi-
ken durch erhdhte marktorientierte Abschaltung auf Seiten der FEE-Anlagen. Da dies in ei-
ner Erhéhung der geforderten Markt- bzw. Kapazitatspramien mindet, ergibt sich hierdurch
im Endeffekt eine Mehrbelastung der von der EEG-Umlage betroffenen Endkunden. Kosten
der Systeminflexibilitat werden somit von Produzenten der konventionellen Kraftwerke (Ver-
ursachern) auf die Endkunden Uber gestiegene Risikopramienanforderungen der Investoren
gewalzt.

Der verringerte Transformationsdruck zur Flexibilisierung der konventionellen Kraft-
werke kénnte bei Direktvermarktungsmodellen flankierend regulatorisch ausgeglichen
werden

Der Transformationsdruck zur Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerkspark und die
hierdurch hervorgerufene Verschiebung der Belastung aus der Inflexibilitit des Systems
konnte bei Wahl eines Direktvermarktungsmodells durch eine entsprechende Regulierungs-
mafinahme ,kinstlich® vorgenommen werden. Hierbei sollte eine Umverteilung der Einspa-
rungen aufseiten der konventionellen ,Must-Run“-Kapazitaten auf die von der EEG-Umlage
betroffenen Endkunden vorgenommen werden.

Dies kdnnte durch eine Erhebung einer entsprechenden ,Anpassungsumlage” fur die betrof-
fenen inflexiblen Kapazitdten vorgenommen werden. Dabei ist darauf zu achten, dass keine
Umgehungsmaoglichkeiten, Arbitragemdglichkeit oder unerwinschten Anreize entstehen.
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Dies wird in dem Vorschlag der Ausgestaltung einer Anpassungsumlage beachtet. Sie konn-
te wie folgt aufgebaut werden:

Die Grundidee ist, dass die Zahlung, die fur die abgeschalteten FEE-Anlagen erforderlich
ware, um sie in den Spotmarkt zu bringen, von den inflexiblen konventionellen Kraftwerken
getragen und fur die zusatzliche Senkung einer EEG-Umlage verwendet wird.

Die Anpassungsumlage wird dann relevant, wenn nicht alle FEE-Mengen, die zu einer be-
stimmten Stunde angeboten werden, einen Zuschlag an der Strombdrse erhalten und gleich-
zeitig inflexible konventionelle Anlagen im Betrieb sind. Das ist dann der Fall, wenn sich ein
Borsenpreis von maximal null einstellt.°” Die Situation ist in der folgenden Abbildung zu se-
hen, die die Angebots- und Nachfragefunktion auf dem Day-Ahead-Markt enthélt: Es stellt
sich ein Preis von null ein, zu dem die Menge ,Mkon“+,Mfee“ eingespeist wird, wobei Mkon
die konventionell erzeugte Menge bezeichnet und Mfee die eingespeiste fluktuierende Er-
zeugung. Die abgeregelte Menge aus fluktuierender Erzeugung kann als ,Mfeeab“ bestimmt
werden, die Strecke zwischen Schnittpunkt von Angebots- und Nachfragekurve und der ma-
ximalen Menge, die zu einem Preis von null angeboten wird. Die Bedeutung der Rationie-
rung von FEE kann Uber das Minimum von Mfeeab und Mkon und die Starke der
Inflexibilitaten Uber p* indiziert werden. Das Minimum wird deshalb wichtig, da abgeregelte
Mengen der FEE, welche ansonsten das System Uberspeisen wiirden, nicht in der Anpas-
sungsumlage bertcksichtigt werden sollen. Eine Indikation der Bedeutung von Inflexibilitaten
kann dann als Produkt von Mfeeab und p* erfolgen. Um eine Beseitigung von Inflexibilitaten
verstarkt anzureizen, wird nun vorgeschlagen, dass die inflexible Erzeugung diese Summe
zahlen soll, und dass die Summe verwendet wird, um die Umlage zu reduzieren. Pro einge-
speister MWh miusste fir jede konventionell erzeugte Menge (Min[Mkon;Mfeeab] x p*)/Mkon
gezahlt werden. Die Hohe dieser Zahlung, die nur erhoben wird, falls FEE aus dem einzigen
Grund, dass sie am Spotmarkt nicht zum Zuge kommen, abgeregelt werden, wird ex-post
berechnet und dann z. B. monatlich oder jahrlich erhoben. Der Vorschlag vereint insbeson-
dere drei Vorteile:

1) er verzerrt die Angebote der FFE-Anlagenbetreiber nicht (aus diesem Grund ist auch
von einer Zahlung an FEE-Anlagenbetreiber abzuraten),

2) er reduziert die EEG-Umlagezahlungen,

3) er verstarkt den Druck auf inflexible Anlagen, ihre Flexibilitat zu erhthen oder die An-
lage still zu legen.

Zudem koénnte er trotz der Ex-post-Berechnung dazu fiihren, dass inflexible Anlagenbetreiber
die Anpassungsumlage als (unsichere) Kostenposition berticksichtigen und deshalb bei ihrer
Angebotseinstellung an der Borse hohere Preise fordern. Daraus kdnnte auch eine — schwer
zu quantifizierende — héhere FEE-Einspeisung resultieren.

D. h. im Vermarktungsmechanismus kann der durch die Abkehr vom Einspeisevorrang ver-
ursachte geringere Anreiz, Inflexibilititen zu beseitigen, kuriert und eine tendenziell erhghte
FEE-Einspeisung bewirkt werden.

%7 Je nach Finanzierungsmodell und Technikdifferenzierung kann der entsprechende Preis auch kleiner null sein,
und es kdnnte auch eine innerhalb der FEE-Anlagen gestufte Angebotskurve entstehen, in der diese und konven-
tionelle Erzeugung durchmischt sein kdnnen. Der Vorschlag wird, um eine gut nachvollziehbare Darstellung zu
erreichen, fur eine Kapazitatspréamie, identische Gebote zum Preis von null furr alle FEE-Anlagen und keinem
Gebot von konventionellen Kraftwerken zum Preis von null erlautert. Er lasst sich aber auf andere Rahmenbedin-
gungen und Situationen verallgemeinern.
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Fur die Umsetzbarkeit werden in den Fallen, in denen FEE-Anlagen abgeregelt werden, fol-
gende Daten bendtigt: Mkon, Mffeeab und P*. Mkon kann ex-post aus dem Kraftwerkeinsatz
bestimmt werden. Zur Bestimmung von p* liegt die Nachfragekurve vor. D. h. wenn Mfeeab
bestimmt werden kann, kann die Umlage berechnet werden. Mfeeab kann Uber die Bbrsen-
gebote bestimmt werden. Eine Umgehung ist fur Betreiber von konventionellen Kraftwerken
nicht moglich, da der Ex-post-Einsatz herangezogen wird. Damit durften auch
Arbitragemaoglichkeiten wirksam ausgeschlossen werden. Auch Marktmacht einzelner kon-
ventioneller Erzeuger durfte die Funktionsfahigkeit des Mechanismus nicht beeintrachtigen.
Ein Teil der konventionellen Anlagenbetreiber, die Gebote mit negativen Preisen einstellen,
durfte notwendig sein, um die Systemstabilitdt zu gewéhrleisten. Deren Kosten werden durch
die Umlage erhoht. Als Reaktion ist zu erwarten, dass sie auf die Kostenerh6hung mit einer
entsprechenden Erhéhung ihrer Preisgebote fiir Systemdienstleistungen reagieren. Die
Dienstleistungen durften also teurer werden. Andererseits wird deutlich, dass die ,Anpas-
sungsumlage” auch die Systemstabilitat nicht beeintrachtigt. Grundsatzlich kdnnte erwogen
werden, den systemnotwendigen Betrieb aus Mkon herauszurechnen. Hierfir erforderliche
Daten durften allerdings nicht zur Verfugung stehen. Eine Verwendung von Mkon bietet aus
Sicht der Endverbraucherpreise auch keinen Nachteil fur die Endverbraucher im Aggregat:
Die Verteuerung der Systemdienstleistungen wird zwar Uber die Netzentgelte an die Endver-
braucher weitergegeben, dafur reduziert sich die EEG-Umlage aber entsprechend.

Fur Anlagenbetreiber erscheint eine Anderung ihres Bietverhaltens nicht plausibel, da die
Gesamtregelung ihnen keine Mdglichkeit gibt, ihren Gewinn durch ein verdndertes Verhalten
zu beeinflussen.

Das vorgeschlagene Verfahren ist aber noch genauer auf mdgliche Nachteile zu Uberprufen.

A
Borsen- Nachfrage Angebot
preis
Menge abgeregelter
FEE (Mfeegb)
0 > Menge
Preis P*
Menge Y
konventionelle Menge eingespeister
Erzeugung FEE (Mfee)
(Mkon)
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Abbildung 14: Mdglicher Mechanismus zum Ausgleich des Flexibilisierungsdrucks auf kon-

ventionelle Kraftwerke bei Direktvermarktungsmodellen; eigene Darstellung

Der Vergleich der vier betrachteten Finanzierungsmechanismen mit Direktvermarktung —
gleitende Marktpramie, fixe Marktpramie, Kapazitatspramie und Ausschreibung (einer Kapa-
zitatspramie) — zeigt erhebliche Unterschiede:

Das Risiko der Investoren ist bei einer gleitenden Marktpramie am geringsten, wah-
rend es bei anderen Finanzierungsmodellen héher ist, sofern die Vermarktungserlése
einen wesentlichen Anteil an den Gesamterlésen ausmachen und das Preisrisiko fur
die Erzeugung zusatzlich zu tragen ist. Eine Einspeisevergitung birgt auch im Ver-
gleich zu einer gleitenden Marktpramie geringere Risiken fir Investoren. Sie ist damit
besonders geeignet, eine Akteursvielfalt zu wahren, auch kleine lokale Projekte zu
ermdglichen und so auch zu einer hdheren regionalen Wertschépfung beizutragen.

Mit dem hoheren Risiko geht eine starkere Anreizwirkung durch die Borsenpreise
einher. Eine verzerrungsfreie Reaktion auf negative Preise ist nur bei der Kapazitéats-
pramie und der Ausschreibung zu erwarten. Im Fall einer festen Marktpramie werden
die Reaktionen auf negative Preise durch die Pramie verzerrt. Im Falle der gleitenden
Marktpramie gehen wesentliche Anreizwirkungen verloren, in der Einspeisevergitung
haben Boérsenpreise keine Anreizwirkung. Will man eine Direktvermarktung, die die
moglichen Vorteile einer Borsenpreiseorientierung moglichst gut nutzt, ist deshalb ei-
ne Kapazitatspramie mit oder ohne Ausschreibung zu bevorzugen. Beide Mechanis-
men fuhren zu minimalen kurzfristigen Systemgrenzkosten, woraus freilich nicht mi-
nimale langfristige Systemkosten abgeleitet werden kdnnen.

Der Regulierer bendtigt fiir eine fixe Marktpramie oder eine Kapazitatspramie neben
Informationen zu Kosten der Techniken auch Abschatzungen Uber die Entwicklung
der Borsenpreise sowie Risikopramien. Im Unterschied dazu kann es prinzipiell ge-
lingen, potenzielle Anbieter durch eine intelligent ausgestaltete Ausschreibung zu ei-
ner Offenbarung der relevanten Informationen zu bewegen. Bei einer gleitenden
Marktpramie bendétigt der Regulierer im Wesentlichen die gleichen Informationen wie
bei einer Einspeisevergitung: Die Kosten der Techniken auch an verschiedenen
Standorten sind erforderlich. Die gleichen Informationen werden flr eine Einspeise-
vergutung benotigt.

Samtliche Direktvermarktungsoptionen heben den in einer Einspeisevergutung gel-
tenden Vorrang fur Erneuerbare Energien auf. Sie reduzieren damit die Einspeisung
aus FEE-Anlagen und reduzieren den Druck zur Flexibilisierung (bei Auftreten von
marktorientierten Abschaltungen) im Vergleich zu einer Einspeisevergitung. Die Un-
terschiede zwischen den Direktvermarktungsoptionen sind graduell, wobei Kapazi-
tatspramie und Ausschreibung die geringste FEE-Einspeisung und den geringsten
Druck auf Flexibilisierung erzeugen, die fixe Marktpramie einen etwas starkeren und
die gleitende Marktprdmie den relativ grof3ten. Um diese Schwéachen zu reduzieren,
wurde ein Modell entwickelt, das in Abschnitt 5.5 vorgestellt wird.
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5.4 Rationalitat einer Diversifizierung der Finanzierungsmodelle

In Kapitel 3.2 wurden grundlegende Finanzierungsmodelle bewertet. Dabei wurde darauf
hingewiesen, dass erst technologiespezifische Ausgestaltungen oder Eigenschaften der
Techniken die Erfullung von Kriterien ermoglicht bzw. eine Abwagung erlaubt.

In diesem Abschnitt soll begrindet werden, warum es sinnvoll ist, die Finanzierungsmodelle
fur Erneuerbare Energien zu diversifizieren und sie starker auf die unterschiedlichen Techno-
logien zuzuschneiden. Dem dient die folgende Tabelle, die die Technologien anhand ausge-
suchter Eigenschaften charakterisiert.

Tabelle 9: Charakteristika Erneuerbarer Energien; eigene Darstellung

Biomasse Geothermie

Steuerbar mit L
Teilweise und

gesicherter Nein Nein eingeschrankt MNein Ja Ja
Verfiigbarkeit? -
Starke Mittlere = : Moch nicht
Stand der Technik Lerneffekte Lerneffekie Ausgereift Am Anfang der Uberwrlege_:nd routinemapig
: : : : Lernkurve ausgereift

bereits erzielt bereits erzielt beherrscht
Kosten aus technischen
Risiken der Anlagen- Gering Gering Gering Hoch Gering Sehr hoch
investition
Kapitalintensitit Sehr hoch Sehr hoch Sehr hoch Sehr hoch Weniger hoch Sehr hoch
GroRe der Anlagen Sehr kein bis A I Sehr grof Klein bis grofd Grof

grof grofs grofy

Entsprechend den Uberlegungen im vorherigen Abschnitt eignen sich steuerbare Erneuerba-
re Energien — Biomasse und Geothermie — grundsétzlich fur eine Direktvermarktung, sofern
nicht andere Griinde dagegen sprechen.

Biomassenutzung ist technisch schon sehr ausgereift, sodass hier Fragen der Technikent-
wicklung keine grundlegende Rolle mehr spielen.®® Gleichzeitig ist die Kapitalintensitét relativ
gering, was mdogliche Kostensteigerungen und Risikoerhéhungen — und deren weitere nega-
tive Folgen — durch eine Direktvermarktung begrenzt. Insoweit kann auch fir kleinere Anla-
gen — die im Falle einer Vermarktung relativ hohe spezifische Transaktionskosten aufweisen
— eine Direktvermarktung anvisiert werden. Bei der Ausgestaltung der Regelungen ist zu
berticksichtigen, dass eine KWK-Nutzung von Biomasse aus Effizienz- und damit Umwelt-
griinden obligatorisch ist. Zudem ist zu beachten, dass eine Verdrdngung von Strom aus
Biomasse-KWK-Anlagen durch den aus fossilen Kraftwerken die CO,-Minderungsziele be-
eintrachtigen wirde.

Geothermie ist zwar steuerbar, unterscheidet sich aber von Biomasse dadurch, dass bei der
konkreten Projektentwicklung hohe technische Risiken vorliegen, die Technik bisher nicht
ausgereift ist und die Kapitalkosten hoch sind. Die daraus resultierenden bedeutenden Inves-
titionsrisiken, die als ein wesentliches Hemmnis anzusehen sind, kébnnen z. B. durch einen

%8 Eine Entwicklung neuer Technologien ist im Bereich der Biomasse allerdings aktuell zu beobachten. Wie diese
im Vergleich zu ausgereiften Technologien zu behandeln sind, muss noch néher untersucht werden.
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Investitionszuschuss reduziert werden, der durch eine Auszahlung im Zeitraum der Projekt-
entwicklung die Kapitalkosten effektiv senkt (vgl. dazu Kapitel 5.8). Gleichzeitig kbnnte eine
Direktvermarktung erwogen werden, um die Steuerbarkeit zu nutzen. Zudem ist zu erwégen,
ob Pilotprojekte sinnvoll sein kdnnen, um die Technologie zu entwickeln und Voraussetzun-
gen fur eine breitere Anwendung zu untersuchen.

Betrachtet man die nicht steuerbaren Erneuerbaren Energien, dann fallt Offshore-
Windenergie deutlich heraus: Die Technologie weist bei einer hohen Kapitalintensitat ein
sehr hohes, auch technisch bedingtes Risiko auf und steht am Anfang der Lernkurve. Auf-
grund der Hohe der Anlagenkosten ist davon auszugehen, dass nur groRe Unternehmen zu
den erforderlichen Investitionen in der Lage sind. Die hohen Kapitalkosten und das hohe
Risiko sowie die langen Planungszeiten machen eine verlassliche Schatzung der langfristi-
gen Kostenkurven durch staatliche Stellen fur eine Festlegung einer Einspeisevergitung
oder Kapazitatspramie heute (noch) sehr schwierig. Aus Investorensicht ist daneben mit der
von staatlicher Seite vorgegebenen Degression der Vergitungssatze fur den Zeitpunkt der
Inbetriebnahme ein hohes Risiko durch die Planungsunsicherheit verbunden, was zu einer
deutlichen Zuriickhaltung bei der Projektierung neuer Windparks gefihrt hat. Deshalb kann
hier ein Verfahren, das die Kostenabschatzungen potenzieller Betreiber flr konkrete Anlagen
enthillt — also eine Ausschreibung — relativ grof3e Unsicherheiten beseitigen (vgl. dazu Ab-
schnitt 5.7). GroRRe Energieunternehmen haben Ublicherweise bereits Erfahrungen mit Aus-
schreibungsverfahren, ebenso wie mit der Vermarktung der Erzeugung. Da in diesem Seg-
ment ohnehin nur grof3e Unternehmen aktiv sind, wird durch eine Ausschreibung und eine
verpflichtende Direktvermarktung wahrscheinlich auch die Akteursvielfalt nicht noch weiter
reduziert. Sofern es gelingt, Marktmachtausubung in der Ausschreibung zu verhindern, sind
die Nachteile einer Ausschreibung fir diese Technik (insbesondere die damit verbundenen
Transaktionskosten) als relativ gering einzustufen, denen u. a. ein grofRer Vorteil aufgrund
einer Offenlegung der Kostenschéatzungen der Investoren gegenubersteht.

Die restlichen nicht-steuerbaren Erneuerbaren energien — PV, Wind-Onshore und Wasser-
kraft — sind sich in den zentralen Attributen untereinander sehr ahnlich: Die technologischen
Risiken sind gering, sie sind sehr kapitalintensiv, die Leistung der Anlagen ist weit gestreut
und reicht von klein bis sehr groRR (s. Tabelle oben). Aufgrund der Ahnlichkeiten kénnen die
drei Technologien jedoch zusammen diskutiert werden. Wie in Kapitel 3.2 erlautert, ist im
Falle einer Direktvermarktung im Vergleich zu einer Einspeisevergutung je nach Ausgestal-
tung des jeweiligen Pramienmodells mit hdheren Unsicherheiten fur Investoren zu rechnen.

Die hohere Unsicherheit muss durch Risikopramien kompensiert werden, was bedeutet,
dass Kapitalgeber hohere erwartete Renditen fordern. Dies erhdht die Stromgestehungskos-
ten. Die Kostenerhthung fallt fur die fluktuierenden Erneuerbaren Energien — z. B. im Ver-
gleich zu Biomasse — aufgrund deren hoherer Kapitalintensitat vergleichsweise stark ins
Gewicht. Zudem werden bei allen drei Technologien auch kleine Anlagen betrieben und ge-
plant. Die grof3ere Unsicherheit kdnnte gerade fur kleinere Anlagen im Falle einer fixen (ex-
ante) Pramie zu einer Rationierung auf dem Kapitalmarkt fihren, da Fremdkapitalgeber ho-
here Sicherheiten verlangen, die kleinere Akteure nur schwer beibringen kdénnen. Hinzu
kommt, dass sie auch aufgrund des héheren, nicht diversifizierten Risikos und von Fixkosten
einer Direktvermarktung mit steigenden Kosten zu rechnen haben. Deshalb droht im Falle
eines fixen Pramienmodells mit obligatorischer Direktvermarktung eine Verdrangung kleine-
rer Investoren und eine Gefahrdung der Akteursvielfalt. Um die mdglichen Chancen einer
Direktvermarktung dennoch zu nutzen, ohne dabei die gegenwaértige breite Akteursstruktur
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zu gefahrden, wird im Folgenden fir diese Technologien ein Optionenmodell vorgeschlagen,
das den noch vorhandenen Unsicherheiten Rechnung tragt.

5.5 Optionenmodell fur Wind-Onshore-, PV- und Wasserkraftfinan-
zierung

5.5.1 Grundsétze fur beide Optionen im Optionenmodell

Aus den weiter oben diskutierten Griunden wird fur den avisierten Gultigkeitszeitraum einer
EEG-Novellierung (EEG 2.0 fur einen Zeitraum von 4 bis 5 Jahren) ein Optionenmodell vor-
geschlagen. Fir beide Optionen gemeinsam sollen die nachfolgend beschriebenen grund-
satzlichen Ausgestaltungsmerkmale gelten.

5.5.1.1 Differenzierung nach Technologien

Es wurde bereits gezeigt, dass eine Differenzierung der Finanzierung in einem Monopson
kosteneffizient ist, da sie die Produzentenrenten minimiert.

Zu differenzieren sind zunachst folgende grundlegenden Technologien:

— Wasserkraftanlagen (Laufwasser)
— Photovoltaik
— Wind-Onshore

Im folgenden Abschnitt wird auf die Notwendigkeit und Anforderungen einer starkeren Diffe-
renzierung der Vergutung fir Wind-Onshore-Anlagen eingegangen. Ob eine starkere Diffe-
renzierung auch bei PV-Anlagen uber die bestehenden vier Gré3enklassen des EEG hinaus
und mdglicherweise auch regional sinnvoll ist, ware durch Abwégung der dadurch verbesser-
ten Kosteneffizienz gegeniiber dem damit verbundenen Aufwand zu ermitteln.

5.5.1.2 Standortspezifische Vergitung bei Windenergieanlagen

In beiden Optionen des Optionenmodells ist eine deutlich differenziertere Standortvergitung
von Wind-Onshore-Anlagen vorzusehen. Das wesentliche Leitmotiv dafur ist die starkere
Abschmelzung von Produzentenrenten gemafR der Grundphilosophie des EEG, wonach
niedrige Risiken auch mit niedrigen Renditen einhergehen sollen. Entgegen der mitunter
vertretenen Auffassung, dass Windanlagen nur an den besten Standorten errichtet werden
sollten — in Deutschland vorzugsweise im Nord- und Ostseebereich — wird hier argumentiert,
dass eine breite Streuung von Anlagen im gesamten Bundesgebiet anzustreben ist:

— Eine Konzentration an den ,besten® Standorten bringt im Vergleich zu einer ver-
brauchsnahen Erzeugung keine Gesamtkostenvorteile (Kosten fur Erzeugung und
Netz).%

— Der Netzausbaubedarf von Nord nach Sud kann reduziert werden.

— Die Akzeptanz fur die Anlagen kann weiter verbessert werden, da eine zu hohe Kon-
zentration von Windenergieanlagen in einer Region vermieden wird.

69 Vgl. z. B. Studie der Agora: Kostenoptimaler Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland, Berlin 2013.
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— Eine breite Burgerbeteiligung bei der Finanzierung der Anlagen ,vor Ort* wird ermdg-
licht.

Als Untergrenze fur zu nutzende Standorte sollte auch in Zukunft ein Referenzwert festgelegt
werden, der eine hinreichend grof3e Anzahl von Standorten und eine breite geografische
Streuung erlaubt.

Die aktuellen Regelungen fir Onshore-Wind im EEG fuhrten zu einem kontinuierlichen Zu-
bau um die 2-2,5 GW pro Jahr. Weiterhin fuhrte die technologieneutrale standortdifferenzier-
te Vergltung Uber das Referenzertragsmodell zur konstanten Verbesserung von Windkraft-
anlagen (hohere Ertrage, niedrigere Stromgestehungskosten) sowie zur gezielten technolo-
gischen Optimierung auf die verschiedenen Windverhéaltnisse (Starkwind- und Schwach-
windanlagen). Durch das Modell wurden die Einnahmen von Windkraftanlagen bei verschie-
denen Standortqualitéaten (Windangebot) an-, aber nicht ausgeglichen. Dabei bestand wei-
terhin ein Anreiz, Anlagen eher an guten, windreichen Standorten zu bauen. Die Finanzie-
rung fur Wind-Onshore nach dem Referenzertragsmodell war somit effektiv und férderte eine
technologische Weiterentwicklung von Windkraftanlagen. Weiterhin wurde Kosteneffizienz
angestrebt, indem die Zahlungen an Windkraftanlagenbetreiber an die jeweilige Standortqua-
litat angepasst wurden.

Konkret bestehen in der Ausgestaltung des Referenzertragsmodells jedoch noch gravieren-
de Méngel, die seine grundsatzliche Uberarbeitung notwendig machen:

— Es besteht fur sehr gute Standorte offenbar ein finanzieller Anreiz, Kapazitaten inner-
halb der ersten 5 Jahre (,erste Vergitungsstufe®) temporar zuriickzuhalten, um den
Zeitraum der Anfangsvergiitung zu verlangern.”

— Daneben bestehen Wechselwirkungen zu den spéter eingefihrten Direktvermark-
tungsoptionen. Eine alternative Vermarktung unter Zuhilfenahme des Grinstromprivi-
legs fuhrt zu hoheren Einnahmen als Gber die zweite Vergitungsstufe des Referenz-
ertragsmodells. Dartiber werden zusatzliche Einnahmen fiir Anlagenbetreiber gene-
riert, die zu einer geringeren Senkung der EEG-Kosten fiihren. Uber das Marktpra-
mienmodell wird ein Steuern von Windstromerzeugung angestrebt. Steuern von
dargebotsabhéngiger Erzeugung bedeutet jedoch abregeln/abschalten, was inner-
halb der ersten 5 Betriebsjahre von Windkraftanlagen zu einer unvorhersehbaren Er-
héhung von Vergltungsanspriichen (Verlangerung Anfangsvergitung) in der Zukunft
fuhrt.

— Weiterhin fuhren die verschiedenen Boni (SDL-Bonus, Managementpramie, Fern-
steuerbonus) dazu, dass keine wirkliche Degression der Vergltungshohe stattfindet,
und es mehren sich die Anzeichen, dass an sehr guten Standorten v. a. in Nord-
deutschland héhere Verglitungen gezahlt werden, als nétig ware (Indiz dafir sind
z. B. die stark gestiegenen Pachten).

Vor diesem Hintergrund sollte das Referenzertragsmodell wie folgt weiterentwickelt werden:

— Abschaffung der zwei Vergitungsstufen zugunsten einer einzigen

— Beachtung der Wechselwirkungen mit etwaigen Direktvermarktungsoptionen mit dem
Ziel, den angestrebten Renditekorridor nicht zu verlassen

" Der Grund dafiir liegt darin, dass diese Anfangsvergiitung deutlich héher ist als die Vergutung fir die restlichen
Jahre.
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— Abschaffung aller Boni, da die standortdifferenzierte Vergitung den notwendigen
Renditen bereits Rechnung tragt.

Aktuell wird auch Uber spezielle Anreize zur Férderung von Windkraftanlagen mit bestimm-
ten technischen Eigenschaften (z. B. hohe Zahl von Volllaststunden) diskutiert.”* Primares
Optimierungskriterium fur die technologische Weiterentwicklung von Windkraftanlagen sollte
jedoch unserer Ansicht nach auf absehbare Zeit die Minimierung der Stromgestehungskos-
ten und damit der notwendigen Vergulitung sein, da Aussagen uber die ,optimale“ Dimensio-
nierung der Netzinfrastruktur angesichts der rasanten Verdnderung des Gesamtsystems
durch den weiteren Ausbau der Erneuerbaren Energien, den zunehmenden grenziiberschrei-
tenden Handel und die Ungewissheit Giber Standortentscheidungen der Back-up-Kapazitaten
kaum belastbar sind. Hinzu kommen die bereits bestehenden Signale der Netzbetreiber an
die Investoren, Netzengpasssituationen moglichst zu antizipieren und entsprechende Stand-
ortentscheidungen zu treffen (vgl. Kapitel 6).

5.5.1.3 Administrative Festlegung oder Ausschreibung der Verglitung bzw. der
Pramie

Grundsatzlich kann der staatlich organisierte Refinanzierungsanteil fur EE administrativ oder
wettbewerblich festgelegt werden. Aus einer abstrakten Betrachtung erscheint eine wettbe-
werbliche Pramienermittlung Uberlegen, da die Marktakteure tber bessere Informationen
verfliigen und ihre eigenen Risiken bewerten mussen.

Wie bereits in Kapitel 3.2 diskutiert (vgl. auch Anlagen), kann eine Auktionierung des staat-
lich zugesicherten FEE-Refinanzierungselementes grundsatzlich zu einer Senkung der Kos-
ten und einer praziseren Steuerung des Ausbaus beitragen. Der Grund liegt darin, dass die
Anbieter ihre Gebote bei hohem Wetthewerb entsprechend ihrer erwarteten Stromgeste-
hungskosten mit einer als angemessen bewerteten Rendite gestalten. Dadurch wird dieser
Wert fir den Regulierer transparent (mikro6konomisch ausgedriickt: die Angebotskurve zum
Zeitpunkt der Investitionsentscheidung wird enthillt), und er kann die glinstigsten Bieter kon-
trahieren, die gerade noch bendtigt werden, um das ausgeschriebene Mengenziel zu erfil-
len.”? Dies entspricht einer besseren Informationslage des Regulierers, verglichen mit der bei
einer staatlichen Festsetzung einer Einspeisevergutung, Markt- oder Kapazitatspramie, wo
der Regulierer auf Experteneinschéatzungen angewiesen ist. Die zum Zeitpunkt der Auktion
festgelegte Menge und Auswahl der Anbieter kann zudem dazu beitragen, dass die ange-
strebte Erreichung der Ausbauziele praziser gelingt als bei einer administrativen Steuerung.
Zusatzlich lasst sich bei gelungener Ausgestaltung des Modells durch technologisch und
geografisch differenzierte Auktionen steuern, welche Mengen welcher Technologie in wel-
chen Regionen gebaut werden, ohne dass es zu Mithahmeeffekten kommt.

In der praktischen Ausgestaltung sind fur ein solches System noch zahlreiche Anforderungen
zu erfullen, damit sich die erwarteten Vorteile einstellen kdnnen. Diese beziehen sich insbe-
sondere auf Malinahmen, die tatsachliche Erreichung der FEE-Ausbauziele und eine ausrei-
chend breite Akteurs- sowie Technologiestruktur sicherzustellen und zu verhindern, dass
durch Transaktionskosten oder die Austibung von Marktmacht in der Auktion vermeidbare
Kosten entstehen. Nicht nur grundséatzliche Uberlegungen, auch zahlreiche Beispiele aus-

7. B. ist die Orientierung an dem Median der stiindlichen Einspeisungsleistung der Windkraftanlagen, wie sie in
Matthes (2013, Folie 10) erwogen wird, so aufzufassen.
2 Ob die Auktion tatsachlich bessere Ergebnisse erzielt, ist stark vom konkreten Auktionsdesign abhangig.
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lAndischer Ausschreibungssysteme fir EE legen nahe, hier Vorsicht walten zu lassen (vgl.
Z. B. Kopp et al 2013, Anlage D).

Die wesentlichen, aus heutiger Sicht zu erfillenden Anforderungen werden im Folgenden
aufgezeigt. Die Grundprinzipien des diskutierten Ausschreibungssystems fur FEE sind (vgl.
auch VKU 2013):

— Der Staat bestimmt eine zu erreichende Arbeit (kWwh/a) an EE (mit oder ohne Tech-
nologie- bzw. regionaler Differenzierung). Hierflr wird von einer zentralen Stelle die
Hohe einer Kapazitatspramie abgeleitet und als staatlich organisierter Anteil an der
Deckung der Anlagenvollkosten ausgeschrieben.

— In der Auktion erfolgreich kontrahierte FEE-Anlagen erhalten diese Kapazitatspramie
(€/MW), um die fehlenden Ertrage bis zur Deckung ihrer Vollkosten und Rendite aus-
zugleichen. Erst die Kombination der beiden Erlésstréme stellt den ausreichenden In-
vestitionsanreiz dar. Jeder erfolgreiche Bieter erhalt die von ihm geforderte Kapazi-
tatspramie (Pay-as-bid) als Vergutungsrecht und ist verpflichtet, die kontrahierte An-
lage zu bauen.

— Neue FEE-Anlagen vermarkten ihren Strom selbst, d. h. sie haben keine garantierte
Stromabnahme und genieR3en keinen gesetzlichen Einspeisevorrang.

— Im Fall der Nichterfullung der Verpflichtung, die kontrahierte Anlage zu errichten, fallt
eine Ponale an.

Eine typische Schwierigkeit bisher im Ausland realisierter Ausschreibungssysteme war, dass
Auktionen zwar genug interessierte Bieter angezogen haben, jedoch nur ein — teils sehr —
geringer Anteil der kontrahierten Anlagen gebaut wurde, u. a. weil sich die Errichtung als
schwieriger bzw. teurer erwies als zum Zeitpunkt der Auktion antizipiert.

Das Risiko, in einer Auktion zu niedrig anzubieten, um auf jeden Fall einen Zuschlag zu er-
halten, kann dazu fiihren, dass Investoren die kontrahierten Anlagen bei im Verlauf der Pro-
jektentwicklung genauer werdender Kosteneinschétzung nicht mehr errichten wollen. Ein
wesentlicher Parameter im Umgang hiermit ist eine wirksame Ponalisierungsregelung, die
einen hohen Anreiz setzt, die kontrahierten Anlagen auch (termingerecht) zu errichten. Hier-
bei entsteht vor dem Hintergrund der mit dem EE-Ausbau verbundenen Ziele allerdings ein
Zielkonflikt: Einerseits muss eine Ponale ausreichend hoch angesetzt werden, um eine star-
ke Abschreckungswirkung zu entfalten. Durch eine stark abschreckende Pdénalisierung kann
andererseits die Akteursstruktur stark auf sehr finanzstarke Unternehmen eingeengt werden,
womit eine zentrale Errungenschaft der bisherigen EE-Politik verloren ginge. Ob es ein Ni-
veau bzw. eine Organisationsform der P6nale gibt, die zugleich stark abschreckend wirkt und
dennoch nicht als Markteintrittsbarriere flr kleine Akteure wirkt, ist bisher offen.

Auktionen kénnen dann zu niedrigen Preisen filhren, wenn ausreichend Wettbewerb unter
den Bietern besteht. Technologisch und regional stark differenzierte Ausschreibungen kén-
nen allerdings zu einer starken Beschrankung des Bieterkreises fihren, mit dem Risiko einer
einfacheren Marktmachtausibung.

Zugleich ist zu klaren, wie mit z. B. Genehmigungsrisiken umzugehen ist, die nach
Kontrahierung der Anlagen nach gewonnener Auktion auftreten kénnen. Auch um grof3e und
kleine Bieter gleichermalRen an der Auktion teilnehmen lassen zu kénnen (als wesentliche
Voraussetzung dafir, dass die Energiewende weiterhin eine breite gesellschaftliche Akzep-
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tanz hat), sollten die Vorbereitungskosten fur die Teilnahme an der Auktion gering gehalten
werden. Eine mogliche Option kénnte im Fall von Wind-Onshore darin bestehen, dass staat-
liche Stellen daflir sorgen, dass ausreichend ,genehmigungsfahige“ Standorte zur Verfligung
stehen, deren Nutzung ausgeschrieben wird. Ebenfalls relevant fir einen Erhalt der breiten
Betreiberstruktur ist es, wie kleine Anbieter, z. B. Privatpersonen, die durch ein Auktionsver-
fahren entstehende ,Zutrittsbeschrankung® in das System des Refinanzierungsmodells be-
werten und ob hieraus moglicherweise eine generell abschreckende Wirkung fir diese
Akteursgruppe entsteht.

Schatzen Investoren die Vermarktungserlose auf dem EOM als sehr unsicher ein, ist wahr-
scheinlich, dass sie in der Auktion einen hohen bis sehr hohen Anteil der Anlagenvollkosten
fordern werden. Die hieraus mdglicherweise entstehenden Windfall-Profite stellen genau
betrachtet kein Charakteristikum von Ausschreibungsverfahren dar, sondern liegen in der
fixen Kapazitats-, im Vergleich zu einer gleitenden Marktpramie oder einem
Einspeiseverfahren, begrindet. Sie lassen sich allerdings durch die Festlegung von Preis-
oder Erlésobergrenzen vermeiden.

Auch auf den Staat kommen neue Aufgaben zu: Bevor — regional oder bundesweit — FEE-
Leistung ausgeschrieben werden kann, sind entsprechend differenzierte Mengenziele festzu-
legen, die einerseits die Durchfiihrung der Auktionen selbst ermdglichen und andererseits fur
die Investoren die wichtige Information liefern, welch weiterer Zubau (der die erzielbaren
Vermarktungserlose beeinflusst) wann zu erwarten ist. Weiterhin ist es erforderlich, dass
staatliche (bzw. beauftragte) Stellen den Fortschritt bei der Errichtung der kontrahierten An-
lagen Gberwachen — auch um im Fall absehbarer Projektverzogerungen oder -ausfélle einen
Ausgleich organisieren zu koénnen, damit die Gesamtausbauziele weiterhin erreicht werden
konnen.

Falls alle diese Anforderungen zufriedenstellend erfiillt werden kénnen, ist der Ubergang zu
einer wettbewerblichen Ermittlung der Pramie ratsam. Bis zur Ausarbeitung eines handhab-
baren Ausschreibungsmodells erscheint es jedoch vertretbar, die Vergitungshéhe und die
daraus abgeleitete Pramie weiterhin administrativ festzulegen, wobei eine schnellere Anpas-
sung an wesentliche Kostentreiber sicherzustellen ist (z. B. an Preise der Solarmodule,
Stahlpreise, Zinssatze etc.).

5.5.1.4 Modellwechsel

Bei beiden Optionen besteht keine Moglichkeit des Wechsels in die jeweils andere Option,
d. h. die Entscheidung fir ein Modell wird einmal abschlieRend getroffen.

5.5.2 Option A: Das Birgermodell

Ziel des bisherigen EEG war es auch, eine deutlich breitere Akteursstruktur im Bereich der
Stromerzeugung zu schaffen und sie an den Verdienstmdglichkeiten partizipieren zu lassen,
um u. a. die Akzeptanz fur die meist dezentralen Anlagen weiter zu starken. Aktuell befindet
sich rund ein Drittel der installierten EEG-Leistung im Besitz von Privatpersonen, 14 % in
gewerblichen Handen und 11 % bei Landwirten (vgl. Agentur fir Erneuerbare Energien,
www.unendlich-viel-energie.de, Grafiken 2013). Weit tber 600 Energiegenossenschaften
und sonstige Birgerbeteiligungsgesellschaften wurden in den letzten 5 Jahren gegriindet,
die vor Ort haufig in Kooperation mit lokalen und regionalen Kreditinstituten Anlagen errichte-
ten und dadurch die Wertschépfung in der Region starkten und Arbeitsplatze sicherten.
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Ziel eines novellierten EEG muss es sein, diese Akteursstruktur weiterhin zu adressieren und
sie fir die Finanzierung der Energiewende zu nutzen. Viele dieser Akteure sind eher risiko-
scheu, haben nur begrenzte finanzielle Mdglichkeiten und wollen ein Uberschaubares In-
vestment ohne vertiefte Marktkenntnisse tatigen.

Insbesondere fir diese Akteursstruktur, aber auch fir alle anderen Akteure, auf die diese
Charakteristika zutreffen, sollte im novellierten EEG ein Modell mit folgenden Elementen
verankert werden:

1. Fester Einspeisetarif Uber 20 Jahre, differenziert nach Technologien und Standorten
(s. vorheriger Abschnitt)

2. Automatische monatliche oder quartalsweise Anpassung der Einspeisetarife an we-
sentliche Kostentreiber, z. B. PV-Modulpreise

3. Abnahmepflicht des eingespeisten Stroms durch die Netzbetreiber oder einen Dritten

4. Zahlung der Vergiitung durch die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) oder einen Drit-
ten

5. Online-Steuerungsmaglichkeit der UNB fir alle neuen Anlagen ab einer festzulegen-
den MindestgroRe mit der Moglichkeit, diese bei entsprechenden Preissignalen stun-
denweise abzuschalten; die Abschaltstunden verlangern automatisch den Vergu-
tungszeitraum von 20 Jahren

6. Restriktionen:
— keine Entschadigung bei Abregelung der Anlagen nach § 13 Abs. 2 EnWG

— keine Entschadigung bei Netzengpassen, soweit die abgeregelte Einspeisung einen
noch festzulegenden Prozentwert der Jahreserzeugung (des jeweiligen Jahres) nicht
Uberschreitet.”

Bei der Festlegung des Einspeisetarifs sollte der Grundgedanke des EEG leitend sein, wo-
nach niedrige Risiken mit niedrigen Renditen einhergehen mussen. Ziel sollte es sein, die
Eigenkapitalverzinsung der Projekte unterhalb eines festzulegenden angemessenen Wertes
zu halten. Dadurch wiirde das Dargebotsrisiko der Anlagen angemessen abgebildet.

Bei der ,Verwertung“ des eingespeisten Stroms durch die UNB sind grundsétzlich zwei Aus-
gestaltungsoptionen vorstellbar:

— Die UNB vermarkten den Strom bestmdglich und werden dazu durch eine Erfolgsbe-
teiligung angereizt. Dazu benétigen sie die Moglichkeit, den Strom Uber den Day-
Ahead-Markt hinaus auf allen Markten wie z. B. im Intraday-Markt und auf den Ter-
min- sowie Regelenergiemarkten vermarkten zu kénnen, auf letzteren nur durch Drit-
te, da die UNB selbst die entsprechenden Ausschreibungen durchfiinren. Den
Benchmark fir die Erfolgsbeteiligung bilden die durchschnittlichen Markterlése am
Day-Ahead-Markt. Zuséatzliche Markterlése minus Erfolgsbeteiligung mindern die

3 Damit soll erreicht werden, dass EEG-Anlagenbetreiber bei der Standortwahl auch das mdégliche Netzengpass-
risiko in die Standortsuche einbeziehen. Dazu ist es erforderlich, dass seitens der Anschlussnetzbetreiber aussa-
gefahige Informationen zu Haufigkeit und Dauer moglicher Netzengpésse zur Verfligung gestellt werden. Unbe-
nommen davon bleibt die generelle Verpflichtung zum bedarfsgerechten Netzausbau, die durch eine Beteiligung
der Netzbetreiber an Abregelungsentschadigungen unterstrichen werden kdnnte. Dabei soll die Mdglichkeit der
auf einen Prozentsatz der Jahreserzeugung begrenzten Abregelung in die Netzausbauplanung mit einflieRen.
Vgl. auch Kapitel 6.2.
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EEG-Umlage. Um keine Fehlanreize in Form einer zu hohen Risikoposition einzuge-
hen, musste der UNB aber auch tiber Pénalen an Mindererlosen beteiligt werden.

— Alternativ dazu ware zu prifen, ob die UNB den eingespeisten Strom als Gesamtpro-
fil viertelstundlich anteilig an die Vertriebe walzen konnten (,Echtzeitwalzung®; vgl.
dazu ausfihrlich 1IZES 2013).

Insgesamt sollte das Birgermodell maximale Anreize fur eine maximale Erzeugung in den
jeweiligen Anlagen geben, um den Pramissen der Systemtransformation zu gentigen.

5.5.3 Option B: Integrationsmodell

Die Zielsetzung der Option ,Integrationsmodell” ist es, praktische Erfahrungen zu erlangen,
in welchem Umfang durch die Direktvermarktung von Strom aus FEE-Anlagen insgesamt
Vorteile und eine Effizienzsteigerung erzielt werden kénnen.” Zielgruppe dieser Option sind
v. a. professionelle Projektentwickler, Anlagenbetreiber, Finanzinvestoren und weitere Akteu-
re, welche insgesamt Vorteile in dem Chancen- und Risikoprofil einer obligatorischen Direkt-
vermarktung in Kombination mit einer fixen Kapazitatspramie sehen. Wie bereits in Kapitel
3.2 ausgeflihrt, bietet eine fixe (ex-ante) Kapazitatspramie den maximalen Anreiz fir eine
umfassende Vermarktung.

Als weitere Zielstellung sollte die Preisfindung fir die Kapazitatspramie im Integrationsmodell
in der Perspektive Uber ein Ausschreibungsverfahren ermittelt werden (zu den Ausgestal-
tungsherausforderungen und Problemen von Ausschreibungsverfahren s. ausfuhrlich Kapitel
5.5.1.3).

Eine Mdglichkeit, einen Teil der Probleme zu vermeiden, kdnnte darin bestehen, dass durch
eine Projektentwicklungsgesellschaft genehmigungsfahige Standorte vorentwickelt werden,
fir die der Gesetzgeber das Genehmigungsrisiko Gibernimmt.” In einem Bieterwettbewerb
konnen sich dann Projektentwickler mit ihren jeweiligen technischen Anlagenkonzeptionen
um die Standort- und Vergutungsrechte bewerben. Die Durchfiihrung eines solchen Aus-
schreibungsmodells bedarf einer sorgfaltigen Planung, um erfolgreich zu sein. Daher wird
vorgeschlagen, zunachst eine gesetzlich vorgegebene Vergitung der Kapazitatspramie vor-
zusehen, die durch ein Ausschreibungsmodell ersetzt werden sollte, wenn die Prifung der
Ausgestaltung eines solchen Modells zu dem Ergebnis fuhrt, dass dieses praktikabel umge-
setzt werden kann.

Aus Investorensicht maf3geblich fir die Investitionsentscheidung ist der Barwert der zu er-
wartenden Erlése aus dem Integrationsmodell. Die Erlése setzen sich zusammen aus den
abdiskontierten Barwerten der Direktvermarktungserlose sowie der jahrlichen fixen Kapazi-
tatspramie. Die fixe Kapazitatspramie soll Giber einen Zeitraum von 20 Jahren zu gleichen
Teilen ausgezahlt werden. Im Rahmen der Direktvermarktung sollen die FEE-Anlagen die
Moglichkeit erhalten, grundsatzlich an allen Strommérkten teilnehmen zu kdnnen. Obligato-
risch ist die Einstellung der Stromerzeugung in einen Bilanzkreis. Der Anlagenbetreiber soll
die Mdglichkeit haben, selbst oder Uber einen Dienstleister die Anlage am Day-Ahead-Spot-
Markt, am Intraday-Markt und Terminmarkt sowie an den Regelenergiemérkten zu vermark-

™ Das derzeitige Direktvermarktungsmodell wird insbesondere durch die Managementpramie (Margenaufschlag)
und die gleitende Marktpramie (Abregelung erst bei negativen Strompreisen oberhalb der gleitenden Marktpra-
mie) verzerrt.

> Es muss an dieser Stelle offen bleiben, ob sich diese Gesellschaft in ffentlicher oder privater Trégerschaft
befindet, ob die Entwicklung national oder regional koordiniert wird und wer fiir die Kosten der Vorentwicklung
aufkommt.
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ten. Dabei sind die Praqualifizierungsbedingungen z. B. der Regelenergieméarkte so anzu-
passen, dass FEE-Anlagen unter Berucksichtigung ihres nur kurzfristig prognostizierbaren
Dargebots realistisch teilnehmen konnen, d. h. dass die Ausschreibungszeitpunkte mdglichst
kurz zu wéhlen sind.

Um die HOhe der fixen jahrlichen Kapazitatspramie administrativ zu bestimmen, ist der Bar-
wert der Stromerlése an den Strommarkten abzuschatzen. Dieser Barwert unterliegt natur-
gemal einem hohen Preisrisiko. Im Ausschreibungsmodell bliebe es dem Markt Giberlassen,
das Preisrisiko in die fixe Pramie einzupreisen. Bei einer administrativen Festlegung muss
der Barwert der Stromerlése mit einem angemessenen Chancen-Risiko-Profil abgebildet
werden. Zur Bestimmung der Pramie sind daher Modellrechnungen mit unterschiedlichen
Szenarien auf der Basis von fundamentalen Strommarktmodellen erforderlich. Es ist zu Uber-
legen, ob ggf. ein Renditekorridor flr die Investoren durch Erlésober- und -untergrenzen ab-
gesichert wird, um die Risikopramie als Teil der Kapazitatspramie zu begrenzen und zudem
Uberrenditen durch unvorhersehbare hohe Bérsenstrompreise zu vermeiden. Letzteres
konnte dadurch erreicht werden, dass eine Borsenpreisobergrenze festgelegt wird, deren
Uberschreiten mit der Kapazitatspramie des Folgejahres verrechnet wird. Bei Unterschrei-
tungen der Untergrenze des Boérsenstrompreises erfolgt entsprechend eine Aufstockung der
Kapazitatspramie fur das Folgejahr.

Des Weiteren muss bei einer administrativ festgelegten Kapazititszahlung das
Risikopremium ermittelt werden. Grundsatzlich zeichnet sich das Integrationsmodell durch
ein hoheres Chancen-Risiko-Profil im Vergleich zum Birgermodell aus. Diese Risiken wer-
den sich ausdrucken durch einen hoheren Anteil Eigenkapital und vermutlich einer héheren
Zinsmarge auf das verbleibende Fremdkapital. Beides zusammen wird dazu flhren, dass im
Integrationsmodell eine hthere Gesamtkapitalrendite (Weighted Averaged Costs of Capital —
WACC) als im Burgermodell erforderlich ist.

Eine Schwierigkeit bei der administrativen Festlegung der jahrlichen fixen Pramie besteht
darin, dass die Zahlung der Pramie in €/kW pro Jahr einen unerwiinschten Anreiz bietet,
Billiganlagen mit schlechter Verfiigbarkeit zu errichten. Um dies zu vermeiden, ist eine Min-
destverfiuigbarkeit der Anlagen festzulegen und regelmafig zu tberprifen. Dazu wird ein
Stromerzeugungskonto je Anlage gefiihrt.

Die beschriebenen Flankierungsmafinahmen fiir die Phase, in welcher die jahrliche fixe Ka-
pazitatszahlung administrativ festgelegt wird, entfallen, wenn zu einem Ausschreibungsmo-
dell Gbergegangen wird. Deshalb ist es sinnvoll und notwendig, die Umsetzbarkeit eines ge-
eigneten Ausschreibungsverfahrens mdoglichst zeitnah zu prifen, um Fehlanreize durch ad-
ministrative Fehleinschatzungen auszuschlief3en.

Zusammengefasst besteht das Integrationsmodell aus folgenden Kernelementen:

— Zahlung einer jahrlichen fixen (ex-ante) Kapazitatszahlung

— obligatorische Direktvermarktung, Recht des FEE-Anlagenbetreibers, grundsatzlich
an allen Teilmarkten tatig zu werden, soweit technisch mdglich; Fristigkeiten und
Praqualifizierungsbedingungen sind dem Charakter der kurzfristigen
Prognostizierbarkeit der FEE angemessen anzupassen

— Kurzung der administrativ festgelegten jahrlichen Kapazitatspramien, sobald eine
Mindestverfugbarkeit unterschritten wird
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— keine Entschadigung bei Abregelung der Anlagen nach § 13 Abs. 2 EnWG

— keine Entschadigung bei Netzengpassen, soweit die abgeregelte Einspeisung einen
noch festzulegenden Prozentwert der Jahreserzeugung (des jeweiligen Jahres) nicht
Uberschreitet

— zeitnahe Prifung eines Ausschreibungsmodells zur Vermeidung der administrativen
FlankierungsmalRnahmen oder etwaiger Fehleinschatzungen.

Tabelle 10:  Zusammenfassende Darstellung Wind-Onshore, PV, Wasserkraft; eigene

Darstellung
Technologie Reifegrad Risiken Finanzierungsmodell
Wind-Onshare
PV hoch gering Optionenmodell
Wasserkraft

Die folgende Abbildung fasst das Optionenmodell noch einmal auf einen Blick zusammen:

»,Burgermodell“ Neubauanlagen »integrationsmodell*
* PV
+ Klein-Investoren + Wind-Onshore * Professionelle Investoren
+ Geringes Risiko + \Wasserkraft *+ Hoheres Risiko
* Geringe Rendite * Risiko-adaquate Rendite
Vergiitung Allgemeine Vergiitung

+ Fixe Einspeisevergitung ct/k\Wh = g a

Fixe jahrliche Kapazitatspramie
administrativ festgelegt

£/kW administrativ festgelegt
* Technologiespezifische Mindestverfigbarkeitsnachweis

+ Kontinuierliche Anpassung an
. 2 Vergitung

Kostentreiber

. . - + Standortdifferenzierung
Abnahmepfiicht durch UNB zumindest Wind-Onshaore

Abschapfung von Uberrenditen
bei hohen Strompreisen

el smeui i Garantierter Mindest-Stromerlds

Netzengpassen,
bis Abregelung = x %
Vermarktung Jahreserzeugung Vermarktung
» UNB oder beauftragter Dritter auf * Keine Entschadigung bei » Direkivermarktung obligatorisch
allen Markten Abregelung nach § 13.2
(erfolgsabhangiger Anreiz) EnWG

Abregelung bei negativen Preisen

- Reduzi EEG-Uml
edlziering mage Priifung Ausschreibungs-

verfahren zeitnah

Vergitungszeitraum wird um die
Anzahl abgeregelter Stunden - _ . .
verlangert - Uberfiihrung administrative

Vergitung in Ausschreibung

Grundsatzliche Alternative:
Physikalische Walzung

Abbildung 15: Zusammenfassende Ubersicht zum Optionenmodell; eigene Darstellung
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5.6 Modell fur Biomasse

Biomasse zeichnet sich durch eine grol3e Vielfalt an genutzten Ausgangsstoffen, aber auch
durch vielfaltige energetische Einsatzmaoglichkeiten aus. Diese Vielseitigkeit ermdglicht nicht
nur die sehr effiziente gekoppelte Erzeugung von Strom und Warme, sondern auch weitrei-
chende Moglichkeiten der Flexibilisierung der energetischen Nutzung.

Diese Flexibilitat in der Nutzung kann zum gegenwartigen Zeitpunkt kaum ein anderer er-
neuerbarer Energietrager aufweisen. Dies soll jedoch nicht Gber grundsatzliche Unterschiede
zu den konventionellen Energietragern hinwegtauschen: Wahrend die fossilen Energietrager
mit ihren hohen Energiedichten das Resultat einer viele Jahrtausende wéahrenden erdge-
schichtlichen Entwicklung sind und deswegen auch als ,nicht erneuerbar” gelten, besitzt die
Bioenergie den Status des ,erneuerbaren® Energietragers, da ihre Regeneration in Zeitspan-
nen unterhalb einer Menschengeneration erfolgen kann. Dem damit haufig verbundenen
Nachteil der geringeren Energiedichte der erzeugten Rohenergietrdger steht somit eine
Energieumwandlung (oder -nutzung) mit generell weitaus geringeren negativen externen
Effekten als bei den konventionellen fossilen Energietragern gegentiiber.

Das EEG in seiner heutigen Form vergitet diese Form der nachhaltigen Produktion steuer-
barer Energietrager (mit wenigen Ausnahmen) dann, wenn eine vollstandige Energiegewin-
nungskette vorliegt. Das heif3t, ein Anlagenbetreiber muss den Brennstoff (v. a. beim Biogas)
selbst erzeugen oder von Dritten erwerben und getrennt von konventionellen Energietragern
energetisch nutzen. Dieser bislang notwendige Nachweis fuhrt dazu, dass getrennte Infra-
strukturen zur hocheffizienten Stromerzeugung v. a. in KWK, aber auch in Gasturbinen mit
hohen Wirkungsgraden fir Bioenergie bzw. fiir Erdgas errichtet und unabh&ngig voneinander
betrieben werden mussen.

Es ist zu fragen, inwieweit diese strikte Trennung der Energietréger Erdgas und Biogas bzw.
der anderen Bioenergietrager heute noch aus technischer und ékonomischer Sicht gerecht-
fertigt ist:

— Biogas kann (als aufbereitetes Gas) ins Erdgasnetz eingespeist oder als Rohgas mit
einer niedrigeren Energiedichte genutzt und dadurch in seiner rdumlichen und zeitli-
chen Nutzung flexibilisiert werden.

— Viele der hocheffizienten Stromerzeugungsanlagen kénnten mit mehreren Brennstof-
fen betrieben werden.

— Auch die Speichertechniken oder Transportnetze der Koppelprodukte Dampf bzw.
Warme oder Kalte unterscheiden sich nicht voneinander, so dass eine gemeinsame
Nutzung dieser Netz- und Speicherinfrastrukturen ermoglicht werden kénnte.

Somit lassen sich zwei Regelungsinhalte im Hinblick auf die Nutzung der Biomasse unter-
scheiden: die Herstellung und Aufbereitung hochwertiger Bioenergietrager und der Aufbau
der entsprechenden hocheffizienten Kapazitaten zu ihrer Nutzung.

5.6.1 Herstellung und Aufbereitung

Es werden stabile gesetzliche Rahmenbedingungen bengtigt fur die Finanzierung der ,Her-
stellung® der Bioenergie (Anbau, biologisch-chemische Umwandlungsprozesse, Reinigung
und Aufbereitung der Brennstoffe, Verdichtung des Biogases). Ziel sollte es sein, die Herstel-
lung technologisch und 6kologisch hochwertiger Brennstoffe (unter Beachtung ékonomischer
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Effizienzkriterien) bis genau zu dem Punkt zu férdern, an dem sie technisch den fossilen
Energietragern gleichgestellt sind.

In diesem Prozess wird 6konomischer und gesellschaftlicher Nutzen generiert, der weit tber
die Energiewirtschaft hinaus reicht:

— Zzielgerichtete Reststoffverwertung zur Unterstlitzung der abfallpolitischen Ziele
— Landschaftspflege durch gezielte Nutzung von Flachen
— Wald- und Forstpflege zur nachhaltigen Waldbewirtschaftung.

Die folgende Abbildung fasst die profitierenden Sektoren und die mdglichen Finanzstrome
zusammen:

Entsorgungs-

sektor Forstsektor

Agrarsektor

energiewirt-
schaftliche
Vergiitungen

landwirt- abfallrechtliche staatliche/

schaftliche kommunale

Regelungen

Zuwendungen Finanzierung

Abbildung 16: Einsatzsektoren und mdgliche Erldsquellen fur die Bioenergie; eigene Dar-
stellung

Insgesamt ware zu Uberlegen, fir die Finanzierung der Herstellung und Aufbereitung der
Biomasse einen gemeinsamen Topf zu schaffen, in dem die Finanzstrome der beteiligten
Sektoren zusammenlaufen.

5.6.2 Verstromung

Der Einsatz der Biomasse/des Biogases erfolgt aktuell in aller Regel in KWK-Anlagen. Das
sollte auch in Zukunft zwingend so bleiben, da nur so ein hocheffizienter Einsatz dieses
wertvollen Rohstoffs garantiert werden kann. Daher sind die folgenden Anwendungen durch
entsprechende regulatorische Vorkehrungen auszuschlieRen:

— Einsatz der im Sinne von Abschnitt 5.6.1 aufbereiteten und finanzierten Bioenergie im
Warme- oder Verkehrssektor

— Einsatz der im Sinne von Abschnitt 5.6.1 aufbereiteten und finanzierten Bioenergie
zur Mitverstromung in fossilen Kondensationskraftwerken bzw. in fossilen KWK-
Anlagen, die das Hocheffizienzkriterium der europaischen KWK-Richtlinie nicht erful-
len.

Insgesamt bietet es sich an, das bestehende Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWK-G) da-
hingehend zu erweitern, dass es die Verstromung der Biomasse/des Biogases mit abdeckt.
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Dieses besitzt bereits einige innovative Elemente, die dann auch auf die energetische Nut-
zung der Bioenergietrager angewendet werden kénnten:

eine Vergutungsdauer nach Vollbenutzungsstunden, die eine flexibilisierte Fahrweise
der Anlagen zulasst bzw. fordert

einen Vergutungsanspruch fir die Modernisierung von Bestandsanlagen, sofern we-
sentliche Teile der Stromerzeugungsanlage modernisiert (und in Bezug auf ihren
Wirkungsgrad verbessert) werden

eine gesetzlich fixierte Forderung der notwendigen Kalte-und Wé&rmespeicher sowie
der Kélte- und Warmenetze.

U. a. folgende Voraussetzungen missen jedoch bei einer Integration der Biomasse in ein
erweitertes KWK-G erfillt sein:

5.6.3

Es muss ein Bestandsschutz (im Sinne einer Weiterfilhrung der bestehenden Vergi-
tungen) fur Altanlagen gewébhrleistet sein.

Die gegenwartige Deckelung der Férdersumme, die sich ja auf die Forderung nur der
KWK bezieht, muss aufgehoben oder angepasst werden.

Die Walzung der Kosten auf die Stromverbraucher muss an die entsprechende EEG-
Regelung angepasst werden.

Die Modernisierung bestehender Biogasanlagen und ggf. ihre partielle Flexibilisierung
sollten, sofern notwendig, spezifisch adressiert werden.

Die verguteten Vollbenutzungsstunden mussen spezifisch an die einzelnen Formen
der fossilen bzw. biogenen Stromerzeugung und die damit verbundenen Investitions-
kosten, aber auch die jeweils spezifisch mdglichen Warmenutzungen angepasst wer-
den.

Es sollten Lésungen fir den effizienten Umbau von Altanlagen (mit geringen Wir-
kungsgraden) angeboten werden, z. B. partielle (mittels innovativer Warmespeicher)
oder raumliche Flexibilisierungen.

Gesetzliche Regelungen fir den Zubau von Bioenergieanlagen

Eine gesetzliche Trennung der aufgezeigten Regelungsinhalte fur einerseits die Herstellung
und Aufbereitung des Energietragers und andererseits die Verstromung ware aus folgenden
Grunden zielfihrend fir eine Flexibilisierung der Bioenergieanlagen:

Die Biomethaneinspeisung kdnnte eigens adressiert und die Umriistung des Bestan-
des ggf. beschleunigt werden.

Die FEE-Anlagen zum einen und die Bioenergieanlagen als regelbare Erneuerbare
Energie (REE) zum anderen kdénnten durch gezielte Anpassungen der Gesetze an ih-
re Bedurfnisse und Stéarken besser adressiert werden

Durch die gesetzliche Trennung der Brennstoffherstellung und -aufbereitung von sei-
ner Nutzung bestiinde auch die Mdglichkeit, neue Vergitungskomponenten der Bio-
energietrager aus anderen Sektoren als aus dem EEG zu nutzen. Dabei kdnnen je-
weils eigene Vergutungsschemata fir NawaRo einerseits und biogene Abfélle ande-
rerseits entwickelt werden.
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— Mittelfristig bietet der Mechanismus des heutigen KWK-G, den KWK-Zuschlag an die
Vollbenutzungsstunden zu koppeln, eine Grundlage fiir eine an die spezifischen Be-
durfnisse der Bioenergie angepasste Kapazitatskomponente, die ggf. mit den beste-
henden Instrumenten der Flexibilitaétspramie und der Markt- und Managementpramie
weiterentwickelt werden kann, um die jeweils spezifischen Anforderungen der Flexibi-
lisierung, u. a.

o unterschiedliche Brennstoffe (Erdgas, Rohgas, Biomethan, feste oder flissige
biogene Energietrager)

o unterschiedliche Techniken (diverse Kolbenmotoren, Stirlingmotoren, Brenn-
stoffzellen oder die zu Beginn der Serienreife befindliche Technologie der
thermochemischen Vergasung)

o Alt- oder Neuanlagen
BHKW-Ersatz oder -Erweiterung
gof. auch die Teilnahme an verschiedenen Markten oder Segmenten des
Stromsektors

gezielt adressieren zu kénnen.

Im Vordergrund jeglicher (kombinierter) Weiterentwicklungen beider Regelungen sollte je-
doch die inhaltliche Dimension stehen, d. h. eine verlassliche Weiterentwicklung des Rechts-
rahmens fir die in vieler Hinsicht sehr &hnlichen Flexibilitdtsoptionen Bioenergie und KWK.

Wie in Kapitel 5.3.1 angesprochen, ist es im Falle vermehrter FEE-Uberschusse sinnvoll,
dass Bioenergie nicht mehr unlimitiert an der Bérse angeboten wird, sondern nachrangig
nach Wind und PV, jedoch vorrangig vor den gunstigsten nuklearen und fossilen Kraftwer-
ken. Entsprechend sollten sie dann nicht zu ihren tatséchlichen Grenzkosten anbieten, die in
aller Regel deutlich Uber denen von Erdgaskraftwerken liegen, sondern z. B. zu 2 ct/kWh,
wodurch sie gerade noch Atomkraftwerke oder neuere Braunkohlekraftwerke in der Merit-
Order verdrangen wirden. Dies kann nicht durch eine pauschale Kapazitatspramienzahlung
erreicht werden, die Gber die Anlagenlebenszeit nicht nur die Kapital- und sonstigen Fixkos-
ten, sondern noch einen zusatzlichen Betrag fir die anteilige Deckung der Brennstoffkosten
umfassen musste, da in diesem Fall kein Anreiz bestlinde, die Anlage Uberhaupt zu betrei-
ben. Ebenso wenig erscheint es sinnvoll, die Kapitalkosten allein tber eine Marktpramie je
kWh zu refinanzieren, da in diesem Fall das Flexibilitatspotenzial von Bioenergieanlagen bei
Weitem nicht ausgeschopft wirde.

Daher wird fur die Verstromung von Bioenergie eine Pramienkombination vorgeschlagen, die
noch exakt zu parametrisieren ware:

— eine fixe (ex-ante) Marktpramie’ auf jede eingespeiste kWh in Héhe der Differenz
zwischen dem angestrebten maximalen Gebotsniveau (z. B. 2 ct/kWh als Grenzkos-
ten der ganz links in der Merit-Order befindlichen fossilen oder nuklearen Kraftwerke)
und den tatséchlichen (prognostizierten) Brennstoffkosten’’ der Anlage

— eine zusatzliche Kapazitatspramie, die unter Berucksichtigung der prognostizierten
Warmeerlése und der Vermarktung in den Regelenergiemarkten den Bau der Anla-
gen ermdoglicht.

’® Die entspricht der aktuellen Regelung im KWK-G.
" Entsprechend den Ausfuihrungen in Abschnitt 5.6.1 sind diese Grenzkosten deutlich niedriger als die tatsachli-
chen Brennstoffkosten der jeweils eingesetzten Bioenergie.
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Dadurch soll erreicht werden, dass die Anlagen immer dann betrieben werden, wenn der
Borsenpreis — ergdnzt um die fixe Marktpramie — hdher ist als die Brennstoffkosten. Sinkt der
Preis unter dieses Niveau, reicht die Marktpramie nicht mehr aus, die Brennstoffkosten zu
decken, und die Anlage wird dementsprechend abgeschaltet (sofern fur eine notwendige
Warmebereitstellung Speicher existieren).

Zusatzlich wére zu beachten:

— Durch die Zahlung der Marktpramie besteht fur die Anlagenbetreiber ein hoher An-
reiz, ihre Anlage zu vermarkten. Vor dem Hintergrund der erwinschten Teilnahme
der Bioenergieanlagen an den Regelenergiemérkten (s. unten) erscheint die Ver-
pflichtung einer obligatorischen Direktvermarktung auf den GroRhandelsmarkten ent-
behrlich.

— Um Windfall-Profits aus unerwartet hohen Bdrsenpreisen zu vermeiden, ist bei der
Fixpramie zudem ein Abschdpfungsmechanismus vorzusehen.

— Da die Regelenergie moglichst rasch zu héheren Anteilen durch EE gedeckt werden
soll, um den fossil-nuklearen Must-Run-Sockel zu reduzieren, sollte bei der Paramet-
risierung der beiden Pramien darauf geachtet werden, dass der Anreiz der Bioener-
gieanlagen zur (zusatzlichen) Regelenergievermarktung maximal hoch ist.”

Tabelle 11:  Zusammenfassende Ubersicht zu Bioenergie-KWK-Anlagen; eigene Darstel-
lung

Technologie Reifegrad Finanzierungsmodell

a) fixe (ex-ante)
hoch gering Marktpramie
b) Kapazitatspramie

Bioenergie-KWK-
Anlagen

Exkurs: Uberlegungen fur Bestandsanlagen und deren Erweiterungen

Fur die bestehenden Bioenergieanlagen besteht Bestandsschutz, wobei bei gréReren Erwei-
terungsinvestitionen der rechtliche Status einer Neuanlage erreicht werden kann; insofern
sind die Grenzen hier flieRend.

Kurzfristig waren fir Bestandsanlagen die folgenden Regelungen zu erwagen, die fir eine
Ubergangszeit, in der noch kaum Uberschiisse aus FEE-Einspeisungen vorkommen, gelten
konnten. Ein solcher Zeitraum boéte die Moglichkeit, die Regelungen des KWK-G und des
EEG bzgl. Bioenergie einander anzunahern und innerhalb beider Gesetze die Rahmenbe-
dingungen fir die Schaffung neuer Kapazitaten und Speicher bzw. die Flexibilisierung des
Bestandes zu gestalten und ihre Wirkung zu evaluieren.”

— Eine kurzfristig umsetzbare Malinahme ware, die bestehende Netzentgeltpflicht bei
Erbringung positiver Regelleistung durch Bioenergieanlagen aufzuheben.

"8 Sofern der derzeit in Erarbeitung befindliche Network Code on Electricity Balancing der Organisation der Euro-
paischen Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) fiir einen integrierten européischen Regelenergiemarkt dem
nicht entgegensteht.

" Dabei sollte mindestens eine erste Evaluation der mit dem EEG 2012 geschaffenen Flexibilitatspramie abge-
wartet werden, die Uber einen mehrjdhrigen Zeitraum die Wirkungen in Bezug auf den Kapazitatsausbau und die
erzielte Flexibilisierung bilanziert.
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— Weiterhin ware zu uberlegen, relativ kurzfristig den Marktwert der Bioenergie nicht
mehr am durchschnittlichen monatlichen (ex-post berechneten) Marktwert flr steuer-
bare Energietrédger zu ermitteln, sondern auf eine neue Basis zu stellen: Hierfir emp-
fiehlt sich seine Ausrichtung z. B. am Settlement Price des Phelix Week Base Futures
der Folgewoche zum Handelsschluss am Montag vor Lieferbeginn.®

Damit bes&fRen die Vermarkter der steuerbaren EEG-Anlagen eine Moglichkeit, ihr Portfolio
Zu einem im Voraus bekannten Preis in den sich daran anschlieRenden Regelenergieauktio-
nen® und im anschlieBenden Spotmarkt-Handel zu optimieren; die jeweiligen Opportunitats-
kosten fur die Teilnahme in den kurzfristigeren Markten konnten dann im Voraus berechnet
werden. Somit verlére der EPEX-Day-Ahead-Preis seinen Rang als ausschliel3liche Optimie-
rungsgrofRe fur die Vermarktung des Bioenergiestroms. Gleichzeitig wirden die Anlagenbe-
treiber durch den Erwerb der Futures selbst in die Lage versetzt, kurzfristige Make-or-buy-
Entscheidungen zu treffen, und sie erhalten ggf. hierdurch einen weiteren Anreiz zur Investi-
tion in diverse Flexibilisierungsmal3nahmen.

Die spezifische Berechnung des Marktwertes kdnnte wiederum noch kurzfristiger ausgestal-
tet werden, wenn z. B. die Lieferzeitrdume fir die Regelenergie verkirzt wirden. Hierzu
konnten (v. a. fir die Sekundarreserve, in einem zweiten Schritt aber auch fir die Primarre-
serve) eigene Auktionen fur die Wochenenden eingefuhrt werden. Analog kdnnte dann der
spezifische Marktwert auf der Basis der Phelix Weekend Futures berechnet werden.

Sollten diese MalRBnahmen greifen und sich ein intensivierter Handel der Bioenergieanlagen
in den Regelenergiemarkten einstellen, kdnnte eine (fir die Vermarkter einplanbare) Anpas-
sung der Managementpramie vorgenommen werden. Diese kdnnte aufgrund der bestehen-
den Moglichkeit der Bioenergieanlagen, Make-or-buy-Entscheidungen zu treffen, im Day-
Ahead-Markt vollstandig entfallen und in den Sekundarreservemarkten in Abhangigkeit von
der PoolgroRe (inklusive eines Abschlagfaktors fir die notwendige Uberdimensionierung des
Pools im Vergleich zur Losgréf3e) und dem jeweils gewahlten Markt (positive oder negative)
Reserve variabel ausgezahlt werden. Dies wirde es ermdglichen, die Teilnahme von Bio-
energieanlagen an den Markten fir positive Regelleistung starker zu honorieren.

Exkursende

5.7 Modell fur Offshore

Im Vergleich zu PV und Onshore-Wind findet der Ausbau von Offshore-Wind unter anderen
Bedingungen statt. Die Vorteile gegentber Onshore-Wind sind zum einen die i. d. R. besse-
ren Windverhaltnisse sowie i. d. R. weniger Proteste von Naturschiitzern. Dem gegeniiber
stehen eine Reihe von Nachteilen: Umweltauflagen teilweise noch in der Entwicklung (z. B.
Schutz der Schweinswale bei der Fundamenterrichtung), aufwendigere BaumafRnahmen,
langere und unsichere Bauzeiten, Koordinierung mit dem Netzanschluss (die Planungs- und
Realisierungszeitraume der Offshore-Netzanbindung umfassen einen langeren Zeitraum als
fur den Offshore-Windpark selbst). Die zur Wahl stehenden Standorte sind begrenzt auf die

8 Als aktuelles Beispiel seien die Phelix Week (Base) Futures fiir die KW 42/2013 genannt. Diese werden seit
dem 16.9.2013 gehandelt, der letztmdgliche Handelszeitpunkt wird der 18.10.2013 um 18 Uhr sein. Dieser Future
betrifft Lieferungen fir die KW 42, d.h. von Montag, den 14.10.2013, bis einschlie3lich Sonntag, den 20.10.2013.
Der wochentliche Marktwert der steuerbaren EE kdnnte dann durch den Settlement-Preis, der sich zum Handels-
schluss am Montag, den 7.10.2013, einstellt, ermittelt werden.

8 m genannten Beispiel wére das die PRL-Auktion am Dienstag, den 8.10., und die SRL-Auktionen am Mittwoch,
den 9.10., jeweils flur die KW 42.
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vom Bundesamt fur Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) ausgewiesenen Gebiete und
kénnen von den Investoren nicht frei gewahlt werden.

Die bisherigen Erfahrungen bei der Errichtung von Offshore-Projekten in Deutschland haben
gezeigt, dass die Projektrealisierung mit deutlich héheren Risiken im Vergleich zu Onshore-
Projekten verbunden ist. Im Wesentlichen sind folgende Risikotreiber zu nennen:

— grofRe Ungewissheiten bei der Realisierungsgeschwindigkeit der Anlage und des
Netzanschlusses; bei nicht zeitgerechter Realisierung des Netzanschlusses entste-
hen erhebliche zusatzliche betriebliche Risiken (Betrieb mit Notstromdieseln) und
Mehrkosten

— wenig Erfahrungswerte bei Bau und Betrieb, wodurch die Versicherungskosten héher
sind als bei anderen Erneuerbaren Energien

— die aufgrund des grol3en Aufwands von Projekten fur Offshore-Wind nur sehr kleine
Anzahl von Projektentwicklern, Herstellern und Investoren erschwert die Wahl des
Realisierungspartners.

Das grof3e Risiko schreckt viele kleine Investoren ab, die dieses nicht tragen kénnen. Dieser
Umstand wurde von der Bundesregierung erkannt und versucht, im Rahmen des Offshore-
Netzentwicklungsplans das Risiko von Verzdgerungen beim Netzanschluss zu verringern.

5.7.1 Steuerungselement Offshore-Netzentwicklungsplan

,Ziel des Offshore-Netzentwicklungsplans (O-NEP) ist es, alle MalBnhahmen zum bedarfsge-
rechten Ausbau des Offshore-Netzes zu ermitteln, die unter Beriicksichtigung der im
Szenariorahmen und im Bundesfachplan Offshore definierten Rahmenbedingungen inner-
halb der néachsten zehn bzw. 20 Jahre erforderlich sind. Dabei soll sichergestellt werden,
dass der Ausbau des Offshore-Netzes schrittweise, bedarfsgerecht und wirtschaftlich erfolgt"
(Ubertragungsnetzbetreiber 2013).

Jedes Jahr wird vom BSH ein Bundesfachplan Offshore erstellt. In diesem Dokument werden
die Trassenfihrungen, Standorte der Umspannwerke und Transformatorplattformen festge-
legt. In diesem Schritt werden die beiden Genehmigungsbereiche ausschlieBliche Wirt-
schaftszone und das Kistenmeer zusammengefuhrt.

Die Kapazitatsmengen fur Offshore-Wind, die im Szenariorahmen festgehalten sind, werden
unter Bericksichtigung des Bundesfachplans Offshore im O-NEP auf die Cluster in der Nord-
und Ostsee aufgeteilt. Daraufhin wird der bedarfsgerechte und wirtschaftlich effizienteste
Ausbau in zeitlicher Auflésung ermittelt. Entsprechend den hinterlegten Szenarien werden
die notwendigen Ausbauten geplant und auf die dem Netzentwicklungsplan (NEP) entspre-
chenden Anknipfungspunkte angepasst. Der NEP ist 2013 nach Konsultation in den Bun-
desbedarfsplan gemiindet und damit rechtswirksam geworden und verbindlich. Die Planung
auch auf den Netzausbau Offshore auszuweiten, ist nur folgerichtig. Der dortige Ausbau hat
entsprechende Auswirkungen auch auf den Netzausbaubedarf des Inlandes.

Die Ubertragungsnetzbetreiber als Autoren des O-NEP geben in den drei betrachteten Sze-
narien einen Ausblick fir den Zustand in 10 Jahren. Die betrachteten Szenarien sind:

a) moderater Ausbau (Gesamt 10,3 GW in 2023)
b) Leitszenario mit mittlerem Ausbau (Gesamt 14,1 GW in 2023)
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c) ambitionierter Ausbau entsprechend den Zielen der Bundeslander (Gesamt 17,8 GW
in 2023).

Fur das Leitszenario wird zudem ein Ausblick bis in 20 Jahren gegeben. Entsprechend dem
erwarteten Ausbau ergeben sich erhebliche Unterschiede bei den Investitionskosten zur
Herstellung des Offshore-Netzes. Als Vergleichswert fir den Umfang des Leitungsausbaus
dient die folgende Abbildung (Ubertragungsnetzbetreiber 2013, S. 93).

45.000 Mio. €

40.000 Mio. €

35.000 Mio. £

30.000 Mio. £

25.000 Mio. £ ——

20.000 Mio. £

15.000 Mio. € —
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A 2023 ' B 2023 B 2023 ' C 2023

Abbildung 17: Schéatzung des Investitionsvolumens im Rahmen des O-NEP 2013; eigene
Darstellung

Die zu erwartenden Kosten des Ausbaus fir Offshore-Wind sind Uber das Instrument O-NEP
transparent geworden. Dadurch lasst sich die gesamte Kostenentwicklung durch den Offsho-
re-Ausbau wesentlich besser abschatzen.

Die derzeitige Situation im Offshore-Bereich ist dadurch gekennzeichnet, dass die im Bau
befindlichen Projekte deutliche Verzégerungen bei der Projektrealisierung aufweisen. Neue
Projekte sind derzeit ,on Hold“ gesetzt, da die Refinanzierungsbedingungen flr weitere Pro-
jekte, die erst nach 2016 fertiggestellt werden und ans Netz gehen kdnnen, unklar sind bzw.
in der Hohe nicht ausreichen. Es sind Ausbauziele von der Bundesregierung definiert, jedoch
wird durch kein Instrument sichergestellt, dass diese erreicht oder eingehalten werden. Die
tatsachliche Mengenentwicklung ist ungewiss und damit auch die zu erwartenden Belastun-
gen fur die Verbraucher. Im Vergleich zu Onshore-Projekten ist allerdings eine verlassliche
Mengenplanung von erheblicher Bedeutung, um die sehr groRen Gewerke der Netzanbin-
dung und der Offshore-Windparks effizient zu planen und zu koordinieren. Daher wird im
folgenden Abschnitt der Versuch unternommen, das Finanzierungsmodell fir Offshore-Wind
so anzupassen, dass mehr Planungssicherheit fur alle Beteiligten besteht.

5.7.2 Vorschlag fur ein verbessertes Finanzierungsmodell

Bei der Entwicklung eines neuen Finanzierungsmodells fir Offshore-Wind bedarf es einer
sorgfaltigen Abwagung zwischen den folgenden Aspekten:
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— Kosteneffizienz; derzeit liegen die Stromgestehungskosten von Offshore deutlich
Uber denen von Onshore-Projekten

— Erreichung der Offshore-Ziele unter Berlcksichtigung der bisherigen Erfahrungen
und erforderlichen Lernkurven

— angemessenes Chancen- und Risikoprofil fir die Investoren
— zentrale Koordination, um grof3tmogliche Effizienz zu erlangen.

,Beim Ausbau der Windenergie auf See besteht ein zentraler Planungsbedarf. Nur so kann
garantiert werden, dass die vorhandene Flache auch unter Umweltgesichtspunkten so effek-
tiv wie moglich genutzt wird. Zudem kann der mit dem Ausbau der Offshore-Windenergie
verbundene Netzausbau und -umbau effizient gestaltet werden, indem mehrere Parks an
Knotenpunkten zusammengeschlossen werden® (Sachverstandigenrat fir Umweltfragen
2011).

Um weder die Finanzierung noch die Wirtschaftlichkeit der bestehenden Anlagen zu gefahr-
den, sollen die zugesagten Vergitungen fir Projekte, die bereits in der Planung und Reali-
sierung sind, nicht verandert werden. Sollten sich in Bau befindliche Projekte bzw. solche,
die bereits Uber eine Netzanbindungszusage verfligen, aus nicht von den Projektentwicklern
zu vertretenden Grinden (z. B. verzogerter Netzanschluss) tber das Jahr 2017 hinaus hin-
ziehen, sollte dennoch fir diese Anlagen die Vergutung nach dem aktuellen EEG gewahrt
werden. Damit sind diese Projekte anders zu behandeln als noch zu entwickelnde Projekte.

Daraus ergibt sich ein zweistufiges Vorgehen fur die Anpassung des Finanzierungsmodells
fur Offshore-Wind. Die Differenzierung wird in den folgenden beiden Abschnitten erlautert.

5.7.3 Neuentscheidung

Fur Offshore-Windparks wird grundsatzlich eine obligatorische Direktvermarktung vorgese-
hen. Da als Betreiber von Offshore-Windparks v. a. grofRe, professionelle Projektentwickler
und Betreiber in Betracht kommen, kann davon ausgegangen werden, dass ein entspre-
chendes Know-how grundsatzlich vorhanden ist.

Es wird weiterhin davon ausgegangen, dass sich Offshore-Wind-Investitionen auch im bei-
spielhaften Zeitraum der nachsten 10 Jahre nicht alleine aus der Direktvermarktung in den
relevanten Strommarktsegmenten refinanzieren kénnen. Daher wird auch mittelfristig eine
Vergutung zusatzlich zu den Erlésen am Energy-Only-Markt notwendig sein. Entsprechend
der Option B fiir die anderen fluktuierenden EE-Anlagen wird auch hier aus den oben darge-
legten Griinden eine Kapazitdtszahlung in fixen Raten Uber einen Zeitraum von 20 Jahren
empfohlen. Fiir den Ausbau und die Mengensteuerung wird allerdings unmittelbar der Uber-
gang zu einem Auktionsmodell vorgeschlagen.® In dieser Ausgestaltung wird eine staatliche
zentrale Instanz die dann noch zur Verfiigung stehenden genehmigungsfahigen Standorte
ausschreiben.®® Die Standorte werden dementsprechend staatlich vorentwickelt und mit dem
zeitgerechten und passenden Netzanschluss unter Investoren in einem Bieterwettbewerb
versteigert. An dieser Stelle ist eine enge Abstimmung zwischen zentraler Instanz und den
Ubertragungsnetzbetreibern sowie dem Offshore-Netzentwicklungsplan notwendig.

8 Eur eine Abwagung weiterer Verglitungsmodelle vgl. Paper von Prof. Bofinger in der Anlage.
8 Es ist davon auszugehen, dass heute bereits ein groRerer Teil der zur Verfigung stehenden Flachen gesichert
ist, wenn auch noch nicht endgtiltig genehmigt.
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Die zentrale Instanz wird fur entsprechend vorentwickelte Standorte die notwendige Pra-
mienhohe abfragen, die ein Investor zusatzlich zu den Erlésen aus der Vermarktung bend-
tigt. Die Investoren werden die Erlése aus der obligatorischen Vermarktung abschéatzen fir
die technisch-wirtschaftliche Nutzungsdauer ihrer Anlage und daraus den Barwert ermitteln.
Die Differenz zu den Investitionskosten zzgl. einer angemessenen Rendite, die auch das
Erlosrisiko abdeckt, ist ihr Gebot in der Auktion. Die Pramie ist eine jahrliche, Gber einen
Zeitraum von 20 Jahren in gleichen Raten gewahrte Kapazitatszahlung (€/MW/Jahr) und
damit nicht direkt abh&angig von der Produktion. Damit ist kein Anreiz gegeben zur alleinigen
Produktionsmaximierung, sondern es wird systemdienliches Verhalten entsprechend der
Preissignale auf den Strommarkten angereizt.

Eine Kopplung an die produzierte Menge ist jedoch notwendig, um Missbrauch zu vermei-
den. Daher wird analog der Option B (vgl. Kapitel 5.5) eine entsprechende Mindestverfug-
barkeit gefordert. Wird diese nicht eingehalten, erfolgt eine entsprechende ratierliche Kdr-
zung der jahrlichen Kapazitatszahlung.

Alle Bieter geben verschlossene Gebote ab (,sealed auction®). Das Angebot muss eine
nachvollziehbare Dokumentation der geplanten Anlage, den Preis fur die geforderte jahrliche
Kapazitatszahlung sowie die erwartete jahrliche Stromerzeugung auf Basis von 2 unabhan-
gigen Windgutachten unter Berlicksichtigung der geplanten technischen Verfligbarkeit ent-
halten. Die zentrale Instanz wertet alle Gebote aus. Den Zuschlag erhalt jeweils das Gebot,
das auf Basis der geforderten jahrlichen Kapazitatszahlung (€/kW) zu den niedrigsten spezi-
fischen Refinanzierungskosten in (ct/kWh) fiihrt. Beispiel:

— Bieter A: 400 MW, 1,2 TWh/a, Kapazitatszahlung 300 €/kW jahrlich.
Daraus resultieren spezifische Refinanzierungskosten von 10 ct/kWh.

— Bieter B: 400 MW, 1,6 TWh/a, Kapazitatszahlung 320 €/kW jahrlich.
Daraus resultieren spezifische Refinanzierungskosten von 8 ct/kWh.

— Obwohl Bieter A die niedrigere Kapazitatszahlung verlangt, erhalt Bieter B den Zu-
schlag, da er aufgrund der optimaleren Auslegung der Anlage mit hoheren Vollbenut-
zungsstunden (am gleichen Standort!) niedrigere Refinanzierungskosten aufweist (8
statt 10 ct/kwWh).

Aufgrund der begrenzten Anzahl von Projektentwicklern, die in der Lage sind, Projekte mit
dem Chancen- und Risiko-Profil von Offshore-Windparks zu realisieren, besteht allerdings
die Gefahr der Austibung von Marktmacht. Daher sind Maximalpreise fur die Kapazitatszah-
lung zu definieren. Werden diese Obergrenzen in der Auktion nicht unterboten, muss poli-
tisch entschieden werden, ob die Ausbauziele angepasst werden (z. B. mehr Onshore und
weniger Offshore), oder aber Mehrkosten fir die Realisierung der Offshore-Ausbauziele ak-
zeptiert werden. Die zentrale Instanz kénnte bei diesem Vorgehen auch verschieden groRRe
Tranchen (MW) abbilden und versteigern, wobei jedoch eine MindestgroRe erforderlich ist,
um Kosteneffizienz zu gewdahrleisten. Auf diese Weise kdnnten auch kleinere Investoren
einbezogen werden.

In einer vordefinierten angemessenen Bauzeit missen dann die Investoren ihre Offshore-
Anlagen bauen. Falls es in dieser Zeit zu von den Investoren zu vertretenden Verzégerungen
kommt, muss eine angemessene Pdnale verhangt werden.

Zielfuhrend hierfur ist ein definierter Rahmen. Vom zentralen Entwickler werden bspw. Wind-
energie-Erzeugungseinheiten (bspw. definiert tber Leistungsklassen, noch zu benennende
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technische Vorgaben und in Abhéangigkeit des O-NEP) gesetzt. Dies geschieht in Abhangig-
keit des Standortes (Windhoffigkeit, benachbarte Projekte). Dieses Vorgehen gewéhrleistet
weiterhin die freie Wahl von Anlagenherstellern fur den Investor.

Durch die staatliche Vorentwicklung wird ein Teil des exogenen Risikos vom Investor verla-
gert auf die zentrale Projektentwicklungsgesellschaft. Die Koordination mit dem O-NEP fuhrt
weiterhin dazu, dass es zu keinem Zeitverzug mehr kommt aufgrund von zu langsamem
Netzausbau. Im Moment des Zuschlages an den Bieter des Offshore-Windparks muss zeit-
gleich der in der Ausschreibung vorgesehene Netzanschlusstermin verbindlich durch den
UNB gewahrleistet werden. Dies filhrt insgesamt zu einer effizienteren Umsetzung. Die pas-
sende raumliche Koordination von Stationen und Netzausbau zum Ausbau der Offshore-
Windenergie ist ein wesentlicher Fortschritt. Damit ist nicht nur sichergestellt, dass ausrei-
chend Netzinfrastruktur rechtzeitig gebaut wird, sondern auch, dass diese nicht wesentlich
uberdimensioniert wird, weil in der Vergangenheit geplante Offshore-Wind-Projekte nicht
realisiert wurden.

Als zentrale Instanz bietet sich bspw. das Bundesamt flr Seeschifffahrt und Hydrographie
an, das heute auch schon fur die Genehmigung zusténdig ist. Als mdgliche Alternative ware
auch die Bundesnetzagentur zu nennen.

5.7.4 Ubergangsphase

Aktuell haben sich viele Investoren bereits Standorte gesichert. Diese sind teilweise noch am
Anfang ihrer Planungen. Fur diese Investoren ware obig beschriebener Mechanismus nicht
geeignet, da die zentrale Instanz nicht im Besitz der Standorte ist und diese nicht versteigern
kann. Als Bezugsbasis fir den Entwicklungsstand eines Projektes wird die Genehmigung
bzw. die Netzanbindungszusage genommen. Bei Realisierung des derzeit geplanten Baube-
ginns® kann davon ausgegangen werden, dass diese Projekte noch im bisher giiltigen Ver-
gutungssystem bleiben werden. Eine Anpassung ist somit fiir Projekte ab geplantem Baube-
ginn ca. 2018 notwendig, die sich im ersten Planungsstadium befinden.

Zur Integration in das oben beschriebene Finanzierungsmodell missten sie Ubergehen auf
die zentrale Instanz. In einem objektiven Vergitungsprozess missten die derzeitigen Besit-
zer dem Projektstatus entsprechend fir ihre getétigten Aufwendungen inklusive einer ange-
messenen Rendite entschadigt werden. Die Felder wirden dann von der zentralen Instanz
auf dieser Basis fertig entwickelt und dann in dem oben beschrieben Auktionsverfahren ver-
steigert.

Bei der dann folgenden Auktion haben die ehemaligen Besitzer ein Vorkaufsrecht auf die
Standorte. So haben sie die Moéglichkeit, mit dem ermittelten Auktionsergebnis gleichzuzie-
hen und den Zuschlag zu erhalten. Wirde Investor A im Auktionsverfahren nicht zum Zuge
kommen bei seinem Standort, da Investor B ihn unterbietet, kdnnte er sich im Anschluss an
die Auktion tberlegen, ob er bereit ist, zu dem ermittelten Preis B zu bauen.

Dieses Vorgehen ist keine Schlechterstellung fir den Investor, weil dessen bisherige Ausga-
ben inklusive einer Rendite vergitet werden, und gleichzeitig stellt es sicher, dass keine
Uberrenditen erzielt werden.

8 Eine Zusammenstellung findet sich auf: http://www.offshore-windenergie.net/windparks/genehmigt (Stand
29.7.2013).
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Ein weiterer Vorteil ist, dass es durch dieses Vorgehen nicht zu stranded investments®
kommen kann. Der Gefahr eines Uberhdhten Netzausbaus und einer Nicht-Realisierung von
urspriinglich geplanten Windparks wurde mit dem vorgeschlagenen Verfahren entgegenge-
wirkt.

5.7.5 Zusammenfassung

Der Ausbau der Offshore-Windanlagen verlauft heute deutlich langsamer als der Ausbau
aller anderen Erneuerbaren Energien. Derzeit besteht eine erhebliche Unsicherheit im Markt.
Bauentscheidungen werden aus vielfaltigen Griinden nach hinten geschoben. Netzausbau
und tatséchlicher Ausbau von Offshore-Wind miussen besser verzahnt werden.

Mit dem Aufstellen des Offshore-Netzentwicklungsplans haben die Ubertragungsnetzbetrei-
ber den Anforderungen an eine verbesserte Koordination Rechnung getragen. Das Vorge-
hen hat jedoch bspw. die Schwéche, dass sich in den drei betrachteten Szenarien zwangs-
laufig drei unterschiedliche Netzausbauten ergeben. Bei geringerem Ausbau von Windanla-
gen als erwartet ist somit zu viel Netz ausgebaut worden. Sollten zu frih zu viele Windparks
realisiert werden und der Netzausbau nicht nachkommen, ergabe sich ebenfalls eine uner-
wiinschte Situation. Daher ist eine engere Abstimmung absolut sinnvoll.

Dies geschieht im beschriebenen Modell durch eine zentrale Instanz, die in enger Abstim-
mung mit den Ubertragungsnetzbetreibern agiert. Das heute schon fur den Bundesfachplan
Offshore zustdndige BSH konnte diese Aufgabe Ubernehmen oder misste zumindest mit
einbezogen werden.

In einem Auktionsverfahren wirde die zentrale Instanz entwickelte Standorte in einem Bie-
terwettbewerb versteigern. Dort wiirde der Investor dann den Zuschlag erhalten, der die ge-
ringste jahrliche Kapazitatszahlung (€/MW/Jahr) Uber einen Zeitraum von 20 Jahren als Zu-
satzerlos fordert neben dessen erwarteten Erlésen aus der Vermarktung.

Dieses Vorgehen nimmt Risiko aus der gesamten Offshore-Wind-Branche, da der Ausbau-
pfad zeitlich deutlich planbarer wird. Andererseits wird die erforderliche Vergitung fir die
Finanzierung wettbewerblich ermittelt und ein Anreiz fur Innovation und die Hebung von Kos-
tensenkungspotenzialen geschaffen.

Durch das Vorgehen ist eine direkte Mengensteuerung mdaglich, womit die beschlossenen
Ziele der Bundesregierung moglicherweise besser erreicht werden kénnen. Au3erdem ste-
hen die Anlagen durch die obligatorische Direktvermarktung im Wettbewerb auf dem
Dispatchmarkt, wodurch die dortigen Preissignale auf ihren Einsatz zurtickwirken. Des Wei-
teren konnen mit dem beschriebenen Verfahren Erkenntnisse tber die Wirksamkeit von Auk-
tionsverfahren gewonnen werden.

Tabelle 12:  Zusammenfassende Ubersicht zu Wind-Offshore; eigene Darstellung

Technologie Reifegrad m Finanzierungsmodell

fixe (ex-ante)
mittel / noch hohe hoch / hohe technische Kapazitatspramie im
Lernkurvenerwartungen Herausforderungen Pay-as-bid-
Auschreibungsverfahren

Wind-Offshore

8 Eehlinvestitionen, die in diesem Zusammenhang als Uberdimensionierter Netzausbau gelten gegenuber dem
nicht realisierten Windparkausbau.
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5.8 Modell fur Geothermie

Geothermie Iasst sich grundsétzlich in zwei Teilbereiche untergliedern: Nutzung von Umge-
bungswarme durch Warmepumpen (,oberflachennahe Geothermie®) und Tiefengeothermie,
die inshesondere zur Stromgewinnung genutzt werden kann und dann in den Anwendungs-
bereich des EEG féllt.

Der Ausbau von Warmepumpen wird Uber das Marktanreizprogramm unterstiitzt und ist mit
265.000 Anlagen® im Jahre 2012 erfolgreich. Im Folgenden werden jedoch nur zur Strom-
gewinnung geeignete tiefengeothermische Anlagen betrachtet.

Derzeit sind 21 tiefengeothermische Anlagen in Betrieb, die alle nach dem sogenannten hyd-
rothermalen Prinzip arbeiten, bei dem natirliche, ausreichend warme Wasservorkommen in
der Tiefe genutzt werden. Das Gesamtpotenzial wird auf ca. 480 MW, fir Gesamtdeutsch-
land geschatzt.®’

Die Installation von tiefengeothermischen Anlagen ist nahezu ausschlief3lich von hohen In-
vestitionskosten gepragt. Im Vergleich zu anderen erneuerbaren Energietragern lassen sich
jedoch die Ertrage erst nach der Bohrung und Bestimmung der (tatsachlich) verfligbaren
Schittung — dem ,Warmeertrag®“ — hinreichend bestimmen. In der Folge muss aufgrund der
Explorationsrisiken ein hoher Anteil der Investitionskosten aus Eigenkapital aufgebracht wer-
den. Eine anteilige Blrgschaftsibernahme durch Lander oder Bund wirde das Risiko von
Fremdkapitalgebern reduzieren und sollte durch dann gunstigere Fremdkapitalkonditionen
Investitionen erleichtern.

Aufgrund der Explorationsrisiken ist auch eine arbeitshezogene Vergltung zu hinterfragen.
Kodnnen bei oberirdischen EE-Anlagen die Ertrdge im Voraus durch Gutachten hinreichend
bestimmt und entsprechend kostenoptimale Anlagen gebaut werden, so ist dies bei der
Tiefengeothermie nur eingeschrankt moglich. Daher sollten Investitionszahlungen auf Leis-
tungsbasis in Betracht gezogen werden, um den Eigenschaften der Tiefengeothermie und
den Zielen des EEG, auch technische Entwicklungen zu férdern, angemessen Rechnung zu
tragen. Dabei gilt es, eine angemessene Bemessungsgrundlage der (anteiligen) Investitions-
zuschisse zu finden, wobei aufgrund des geringen Reifegrades der Technologie ein Zu-
schuss auf Ertragsgutachten nach dem jeweiligen Stand der Technik als angemessen er-
scheint.

Fraglich ist hingegen, ob eine Finanzierung der Geothermie tGber das EEG als strombezoge-
nes Anreizinstrument sachgerecht ist. So werden geothermische Anlagen grundsatzlich nicht
zur reinen Stromgewinnung, sondern immer als Heizkraftwerke konzipiert. Auch befindet sich
die Technologie noch in einer Erprobungsphase. Es erscheint daher erwagenswert, die In-
vestitionszuschiisse Uber ein (gedeckeltes) Anreizprogramm zu vergeben, das z. B. uber
einen Fonds gespeist wird und entsprechend der Entwicklung der Technik anzupassen ware.

Das fur Deutschland mit Abstand grof3te Potenzial der Tiefengeothermie liegt in der soge-
nannten petrothermischen Geothermie, bei der kein oder nicht ausreichend naturliches
Thermalwasser verfuigbar ist. Um die Erdwarme nutzbar zu machen, missen kiinstliche Ka-
nale in den unterirdischen Schichten mit sogenannten Stimulationsverfahren — &hnlich dem

86 Quelle: geothermie-dialog.de.
8 Quelle: WFG (2011).
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Fracking — angelegt werden. Diese Verfahren sind derzeit in einem frihen Stadium der For-
schung, und es ist kaum abzusehen, wann und ob alle derzeitigen technischen Probleme
und (Umwelt-)Risiken in den Griff zu bekommen sind. Es erscheint daher nicht zielfihrend,
petrothermische Verfahren allgemein und gesondert zu férdern, sondern es sollten vielmehr
bis zum Erreichen eines Stadiums der Marktreife gezielt einzelne Forschungsvorhaben ge-
férdert und die derzeitige Regelung des 8§ 28 Abs. 2 EEG gestrichen werden.

Tabelle 13:  Zusammenfassende Ubersicht zur Geothermie; eigene Darstellung

Technologie Reifegrad m Finanzierungsmodell

c) Ubernahme von
Birgschaften
d) Investitionszuschisse

Tiefengeothermie / mittel / noch nicht hoch / insb.
hydrothermale Anlagen routinemalig beherrscht  Explorationsrisiken

5.9 Zusammenfassende Empfehlungen zu den Finanzierungsmo-
dellen

Auf der Grundlage von Kapitel 3, wo die Notwendigkeit fir eigenstéandige Finanzierungsmo-
delle fur Erneuerbare Energien Uber die bestehenden Markterlosmoglichkeiten im Stromsek-
tor hinaus begriindet wurde und wo auf der Grundlage eines ausgewahlten Kriterienkatalo-
ges grundsatzliche Empfehlungen fiir als geeignet empfundene Modelle abgegeben wurden,
wurde in diesem Kapitel die Rationalitdt einer Abkehr vom einheitlichen Vergitungsmodell
des EEG aufgezeigt. Zudem wurde analysiert, dass bei samtlichen Vermarktungs-
/Pramienmodellen Abwégungen zwischen unterschiedlichen Zielsetzungen vorgenommen
werden mussen, die sich unseres Erachtens méglichst weitgehend an wesentlichen Pramis-
sen der Systemtransformation orientieren sollten.

Diese Analysen fiihrten dann zu Empfehlungen fiir Finanzierungsmodelle, die auf folgende
Technologien bzw. Technologiecluster zugeschnitten wurden:

— Wind-Onshore-, PV- und Wasserkraftanlagen als dezentrale, relativ ausgereifte und
mit geringen technischen Risiken behaftete Technologien, die zudem
dargebotsabhéngig sind und Grenzkosten nahe null aufweisen

— Bioenergieanlagen als ebenfalls dezentrale, relativ ausgereifte und mit geringen
technischen Risiken behaftete Technologien, die jedoch regelbar sind und zudem re-
lativ hohe Grenzkosten aufweisen

— Wind-Offshore-Anlagen als zentrale Anlagen mit noch relativ hohen technischen Risi-
ken und einer bislang gering ausgenutzten Lernkurve

— tiefengeothermische Anlagen als ebenfalls relativ zentrale Anlagen mit hohen techni-
schen Risiken und einem Uberschaubaren Potenzial in Deutschland.

Die kinftige Finanzierung von Anlagen, die Gruben-, Deponie- oder Klargas nutzen, wurde in
dieser Studie nicht thematisiert, da die Zubaupotenziale hier als eher gering eingeschatzt
werden.

Konkret wurden fur die einzelnen Technologien bzw. Technologiecluster folgende Empfeh-
lungen abgegeben:
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— Die Finanzierung neuer Wind-Onshore-, PV- oder Wasserkraftanlagen lasst den In-
vestoren die Wahl zwischen zwei Optionen: Option A bietet als ,Blrgermodell® risiko-
scheuen Investoren eine feste Verguitung, die technologiespezifisch und z.T. regional
differenziert ist, an wesentliche Kostentreiber automatisch angepasst wird und ihnen
die Vermarktung abnimmt; die Renditen sollen hier entsprechend moderat ausfallen.
Option B bietet als ,Integrationsmodell“ professionellen, risikooffenen Investoren die
Mdglichkeit, ihre Anlagen Uber eine fixe Kapazitatspramie teilzufinanzieren und die
weiteren notwendigen Erlose Uber eine (obligatorische) Direktvermarktung zu gene-
rieren. Die Pramie soll zunachst administrativ bestimmt und festgelegt werden, bis sie
in noch daflr zu entwickelnden Ausschreibungsverfahren wettbewerblich ermittelt
werden kann.

— Die Finanzierung neuer Bioenergieanlagen sollte mit einer Kombination aus einer fi-
xen Markt- und einer fixen Kapazitatspramie abgesichert werden: Die Marktpramie
auf jede eingespeiste kWh wirde in Hohe der Differenz zwischen dem angestrebten
maximalen Gebotsniveau (z. B. 2 ct/kWh) und den tatsachlichen (prognostizierten)
Brennstoffkosten der Anlage festgelegt, die Kapazitatspramie in €/kW soll dann unter
Berlicksichtigung der prognostizierten Warmeerldose und der moglichen Vermarktung
in den Regelenergieméarkten den Bau der Anlagen ermdglichen.

— Die Finanzierung neuer Wind-Offshore-Anlagen sollte mit einer fixen (ex-ante) Kapa-
zitatspramie abgesichert werden, die in Pay-as-bid-Ausschreibungsverfahren ermittelt
wird. Eine staatliche zentrale Instanz stellt entwickelte, genehmigungsfahige Standor-
te fur die Ausschreibungen zur Verfugung.

— Die Finanzierung neuer tiefengeothermischer Anlagen sollte mit einem Investitions-
zuschuss abgesichert werden, der das Delta zwischen den Investitionskosten und
den erwarteten Vermarktungserlosen abdeckt. Zur Abfederung der Explorationsrisi-
ken erscheinen anteilige Burgschaftsiibernahmen zielfiihrend.

Die folgende Ubersicht fasst die Empfehlungen dieses Kapitels zu den Finanzierungsmodel-
len der unterschiedlichen Technologien fiir den Zubau Erneuerbarer Energien zur Stromer-
zeugung noch einmal grob zusammen:
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Tabelle 14:  Ubersicht der Finanzierungsmodelle; eigene Darstellung

Wind- Wasser- Bi Wind- Geoth
Onshore kraft iomasse Offshore eothermie

Elnspelsevergutung

fixe Marktpramie

* administrativ festgelegt

* durch Ausschreibung

Kapazitétspramie

* durch Ausschreibung

Investitionszuschuss

(Burgschaft)

Option A: Birgermodell
. Option B: Integrationsmodell
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6 Schnittstelle Netze: Aus- und Rickwirkungen von Sys-
temtransformation und Stromnetzen und deren Rege-
lungen

6.1 Einleitung

Mit der Energiewende soll in Deutschland eine nachhaltige, primar auf regenerativen Ener-
gien basierende Energieversorgung erreicht werden.

Die angestrebten Veranderungen in der Erzeugungsstruktur und beim Verbrauchsverhalten
haben massive Auswirkungen auf das Netz, das Erzeugung und Verbrauch verbindet. Die
Veranderungen in der Erzeugungsstruktur werden dabei durch den genannten Ausbau der
regenerativen Stromerzeugung getrieben, deren Férderung im Wesentlichen durch das Er-
neuerbare-Energien-Gesetz (EEG) erfolgt. Wesentliche Elemente dieser Foérderung sind die
garantierte Einspeisevergitung, der Einspeisevorrang und die Anschlusspflicht ans Netz
durch den Netzbetreiber.

Durch den steigenden Anteil dezentraler regenerativer Erzeugungsanlagen kommt es sowohl
zu Veranderungen bei der geografischen Verteilung der Erzeugungsanlagen als auch bei der
Anschlussebene der Erzeugung im Netz. Unterschiedliche Untersuchungen haben bereits
die Auswirkungen der Erzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) und den daraus resultie-
renden Aus- und Umbaubedarf in den Netzen untersucht (BDEW 2011, dena 2012, VKU
2013). Aus dem in 8 1 EEG festgelegten Ziel einer Verringerung der volkswirtschaftlichen
Kosten der Energieversorgung und der nach 8§ 1 EnWG geforderten preisgiinstigen und effi-
zienten Versorgung folgt das Ziel der Minimierung der Gesamtkosten aus Zubau der EE und
des damit verbundenen notwendigen Um- und Ausbaus der Netze. Es missen also Mdglich-
keiten einer besseren Koordinierung von EE-Ausbau und NetzmaRnahmen in einem zukdinf-
tigen EEG wie auch MaRBRnahmen im Netz zur Vermeidung mdglicher Behinderungen des EE-
Ausbaus bzw. zusétzlich entstehender Opportunititskosten® betrachtet werden. Ein nicht
hinreichender Netzausbau flihrt zwar zu geringeren Kapitalkosten im Netz, aber auch zu
Ersatzzahlungen an Anlagenbetreiber flr nicht eingespeiste Energie und zuséatzlich entste-
henden Aufwendungen fir die stattdessen erforderliche konventionelle Erzeugung. Die Ver-
zbgerung oder Reduktion des erforderlichen Netzausbaus fiihrt zu erheblich héheren Ge-
samtkosten (VKU 2013).

Durch zunehmende dezentrale Einspeisungen und dem damit verbundenen Anschluss in der
Verteilnetzebene ergeben sich weiterhin Herausforderungen fir die Systematik der Netznut-
zungsentgelte. Zukinftig wird in vielen Regionen die Dimensionierung der Netzkapazitéat und
somit der Netzausbau nicht mehr durch den entnahmeseitigen Verbrauch, sondern durch die
Einspeisung aus Erneuerbaren Energien bestimmt.

6.2 Auswirkungen des EE-Ausbaus auf das Stromnetz

Die Verédnderungen in den Netzen durch den EE-Ausbau sind schematisch in der folgenden
Abbildung dargestellt. Die Stromerzeugung erfolgte bisher in GroR3kraftwerken, die Gberwie-

8 Hier: Kosten, die in Zukunft zusatzlich entstehen, da bestimmte Investitionen nicht oder zu spat erfolgen.
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gend in der Transportnetzebene angeschlossen sind. Der Standort der Kraftwerke wurde
dabei abhéngig von der Infrastruktur zum Bezug von Priméarenergie und von der Nahe zu
den Verbrauchsschwerpunkten gewahlt. Das Transportnetz ermdglicht mit einem stark
vermaschten Netz den groRRraumigen Transport elektrischer Energie zu den Verbrauchs-
schwerpunkten und stellt als Teil des europaischen Verbundnetzes die Infrastruktur fir eine
sichere und zuverlassige Versorgung und fir den nationalen und internationalen Stromhan-
del zur Verfligung.

Aus dem Transportnetz werden in vertikaler Richtung tberregionale Verteilnetze bis hin zu
lokalen Versorgungsnetzen versorgt. Da in diesen Ebenen zum Zeitpunkt der Netzplanung
und des Baus i. d. R. nur wenige Erzeugungsanlagen angeschlossen waren, wurden diese
Netze lediglich zur Verteilung der Energie bis zum Endkunden ausgelegt.

Energiewende

Vorher Nachher
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Abbildung 18: Auswirkung des Ausbaus der Erzeugung aus Erneuerbaren Energien auf das
Stromnetz; eigene Darstellung

Die Forderung durch das EEG in Kombination mit der Anschlusspflicht und dem
Einspeisevorrang fuhrt i. d. R. bei der regenerativen Erzeugung (Wind- und PV-Anlagen) zu
einer primar dargebotsabhangigen Standortwahl. Die Stromerzeugung aus Windenergie
konzentriert sich somit im Wesentlichen auf Norddeutschland, wahrend die Erzeugung aus
Sonnenenergie in Suddeutschland konzentriert ist (BDEW 2013). Der Konzentrationseffekt
hat in Kombination mit dem Einspeisevorrang und der begrenzten Steuerbarkeit in Abhan-
gigkeit des Verbrauchs nennenswerte Auswirkungen fir die Transportnetzebene. Es ergibt
sich ein steigender Transportbedarf zwischen Nord- und Stiddeutschland, fir den das beste-
hende Netz nicht ausgelegt ist. Neben einem Ausbau auf Basis konventioneller Techniken
wird auch im Ubertragungsnetz zudem der Einsatz neuer Ubertragungstechnologien (z. B.
HGU) gepriift.

Gegeniber der zentralen konventionellen Erzeugung ist die Anlagengrol3e erneuerbarer Er-
zeugungsanlagen deutlich geringer. Dies fihrt u. a. zu einer anderen Anschlusssituation im
Netz. Wahrend Grol3kraftwerke meist in der Hdchstspannungsebene angeschlossen sind,
erfolgt der Anschluss regenerativer Erzeugungsanlagen uberwiegend in der
Verteilnetzebene und dort zu einem hohen Anteil in der Mittel- und Niederspannung.
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Der Ausbau der Erneuerbaren Energien macht es erforderlich, dass diese selbst zukinftig
deutlich starker zur Systemstabilitat beitragen missen. Sie missen — vergleichbar mit heuti-
gen konventionellen Kraftwerken — Systemdienstleistungen bereitstellen und starker ent-
sprechend dem aktuellen Bedarf gesteuert werden. Dies gilt in besonderem Malf3e fir regel-
bare Erneuerbare Energien, wie z. B. Biomasse. Aus der Regelung des § 13 (2) EnWG folgt
bereits heute die Anpassungsmoglichkeit von Einspeisungen zur Aufrechterhaltung des si-
cheren und zuverlassigen Netzbetriebs. Das ,Einspeisemanagement® ist eine speziell gere-
gelte NetzsicherheitsmalRnahme gegentber EE-, Grubengas- und KWK-Anlagen (8 13 Abs.
2,2a S. 3 ENWG i. V. m. 88 11, 12 EEG, fir KWK-Anlagen auch i.V.m. 8§ 4 Abs. 1 S. 2
KWK-G). Der verantwortliche Netzbetreiber kann unter besonderen Voraussetzungen die
bevorrechtigte Einspeisung aus diesen Anlagen voribergehend abregeln, wenn die Netzka-
pazitaten nicht ausreichen, um den insgesamt erzeugten Strom abzutransportieren. Der fur
den Netzengpass verantwortliche Netzbetreiber ist zu einer Entschadigung des Betreibers
der abgeregelten Anlage verpflichtet. Er kann die Entschadigungszahlungen Uber seine
Netzentgelte sozialisieren, soweit das Einspeisemanagement erforderlich war und er die
Maflnahme nicht — bspw. durch mangelnden Netzausbau — zu vertreten hat. Die Bundes-
netzagentur hat am 12.7.2013 eine Uberarbeitung eines diesbeziiglichen Handlungsleitfa-
dens zur Konsultation gestellt.

Die Schaffung der Moglichkeit, in begrenztem Umfang entschadigungslos durch den Netzbe-
treiber abzuregeln, um Netzausbaubedarf zu vermeiden, kann einen Anreiz darstellen, sich
bei ansonsten c. p. konstanten Bedingungen als Anlagenbetreiber in dem Netz anzuschlie-
Ben, in dem das Risiko der entschadigungslosen Abregelung nicht besteht. Voraussetzung
hierfir ist, dass im Vorfeld von Investitionen durch die Netzbetreiber entsprechende Informa-
tionen bezilglich der Wahrscheinlichkeit des Eintritts dieses Sachverhalts veroffentlicht wer-
den.

Das vorliegende Papier geht im Weiteren schwerpunktméfig auf die Auswirkungen und ins-
besondere auf die erforderlichen Rahmenbedingungen ein. Betrachtet man insbesondere die
Situation in den Verteilnetzen genauer, so sind zwei wesentliche Treiber fiir die anstehenden
Veréanderungen in den Verteilnetzen zu identifizieren:

— direkte Auswirkungen durch an die Stromverteilnetze angeschlossene Erneuerbare
Energien-Anlagen und andere dezentrale Einspeiser

— indirekte Auswirkungen durch neue Aufgaben von Verteilnetzbetreiber (VNB) flr das
Gesamtsystem, d. h. Steuerung dezentraler Verbraucher und Erzeuger sowie Elekt-
romobilitat.

Bisher waren Verteilnetze meist rein passiv konzipiert, d. h. die in GroBkraftwerken erzeugte
Energie wurde vom HoOchstspannungsnetz ausgehend an die Verbraucher in den unteren
Spannungsebenen weitergeleitet. Die Planung und der Betrieb der Verteilnetze waren aus-
gehend vom Bedarf der Letztverbraucher relativ statisch. Selbst in seltenen Extremsituatio-
nen traten meist keine Netzengpasse auf und auf steuernde Maflinahmen hinsichtlich Ver-
braucher, Erzeuger und Netzkomponenten konnte weitgehend verzichtet werden. Mit begin-
nendem Ausbau der erneuerbaren Erzeugung waren in der Vergangenheit oft nur geringe
Anpassungen erforderlich (Netzanschluss). Durch den erheblichen Zuwachs an dezentralen
Einspeisungen gewinnen sie bei der Netzauslegung an Bedeutung und kénnen sogar zum
dominierenden Faktor werden.
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Durch den Ausbau Erneuerbarer Energien wird die Situation in den Verteilnetzen deutlich
komplexer. Lastflussrichtungen kénnen sich je nach Verbrauchs- und Erzeugungssituation
haufiger umkehren. Um dennoch die bestehenden technischen Grenzen hinsichtlich Span-
nungsqualitat und thermischer Belastbarkeit einhalten zu kénnen, mussen die Netze zukinf-
tig aktiv dynamisch gesteuert werden (Smart Grids). Dies betrifft zunachst die Netzkompo-
nenten selbst, anschlie3end auch die dezentralen Erzeuger und erganzend — soweit hierfur
das Potenzial besteht und erschlossen werden kann — die steuerbaren Verbraucher.

Diese Veradnderungen fihren zum Abriicken von einem auf eine statische Aufgabe ausgeleg-
ten eher passiven Netz hin zu einem beobachtbaren und steuerbaren und somit ,intelligen-
ten” Netz. Die damit entstehende Betriebsflexibilitdt erhdht die Aufnahmefahigkeit fir neue
Einspeisungen bzw. die Reaktionsfahigkeit auf mdgliche Verdnderungen in der Anlagen-
struktur.

Engpdasse im Hoch- und Hochstspannungshetz entstehen im Wesentlichen durch die thermi-
schen Ubertragungsgrenzen der Leitungen, wahrend sie in Mittel- und Niederspannungsnet-
zen i. d. R. durch die zulassigen Spannungsgrenzen bedingt sind. Bei der Beherrschung der
Engpasse kann der Netzbetreiber durch dezentrale Mechanismen bzw. Anlagen unterstitzt
werden. Oft reicht dies allerdings nicht aus, um die zulassigen Grenzwerte einzuhalten. Dann
muss der Netzbetreiber zur Aufrechterhaltung der Netzstabilitdt beobachten, steuern und bei
Bedarf auch agieren kdnnen. Er muss im Notfall auch in den Betrieb von Erzeugern (inklusi-
ve regenerativen Erzeugern) und Verbrauchern steuernd eingreifen kénnen.®

Die Integration Erneuerbarer Energien I0st beim Verteilnetzbetreiber in mehrfacher Hinsicht
Zusatzaufwand aus:

— Einmalaufwand fir die Planung, Abwicklung und Errichtung des Netzanschlusses

— laufender Abwicklungsaufwand fir Steuerung von Erzeugern und steuerbarer Ver-
braucher (Administration, Leitsysteme) und die zugehérige Abrechnung

— allgemeiner Ausbau der Primarkomponenten des Netzes (Leitungen, Schaltanlagen,
Umspannwerke und Ortsnetzstationen) zur Vermeidung von Netzengpassen

— Ausbau der Sekundarkomponenten und TK-Infrastruktur (Leit- und Schutztechnik,
TK-Infrastruktur und Mess- und Z&hleinrichtungen).

Der Regulierungsrahmen und dessen Anwendung sollte sicherstellen, dass die durch die
beschriebenen  Zusatzaufwendungen im  Rahmen der  Kostenprufung  bzw.
Erlésobergrenzenbestimmung angemessen Berlicksichtigung finden.

Der durch die Integration der Erneuerbaren Energien ausgeloste Zusatzaufwand wird zu-
kunftig aufgrund zusatzlicher Erfahrungswerte immer besser vom klassischen Netzbetrieb
abgrenzbar sein.

Um die dargestellten Herausforderungen zu bewaltigen, ist ein Aus- und Umbau der Netze
unvermeidbar. Im folgenden Kapitel werden aktuelle und zukiinftige netz- und anlagenseitige
Malnahmen vorgestellt, die unter Beibehaltung der Ausbauziele eine Reduzierung der Kos-
ten nach § 1 EEG ermoglichen.

8 Enervis/BET (2013).
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6.3 Mogliche MalRBhahmen zur verbesserten Integration der Strom-
erzeugung aus Erneuerbaren Energien

Wesentliche Treiber fir den Aus- und Umbaubedarf der Netze sind die Verschiebung der
Erzeugung in die Verteilnetzebene, die Allokation der Standorte der Erzeugungsanlagen und
die hohe Dynamik des Ausbaus der Anlagen sowie der dynamische Wandel zwischen ver-
brauchsdominierten und erzeugungsdominierten Situationen. Diese Investitionsanforderun-
gen gehen Uber ohnehin anfallende Reinvestitionsanforderungen hinaus, miissen aber in
geeigneter Form verknipft werden.

Bei den LOsungsansétzen existieren Unterschiede bei den Auswirkungen in den einzelnen
Netzebenen und damit auch bei den mdglichen MaRnahmen zur Verringerung des Ausbau-
bedarfs mit konventionellen Mitteln. Daher wird auf die einzelnen Funktions- bzw. Span-
nungsebenen des Netzes sowie weitere Elemente in den folgenden Kapiteln getrennt einge-
gangen.

Die Anschlusspflicht flr Einspeisungen aus Erneuerbaren Energien hat sich bewéhrt und
sollte beibehalten werden. Die Anschlussebene der Anlagen wird i. d. R. nach technischen
Gesichtspunkten z. B. aufgrund der zu erwartenden Einspeiseleistung gewahlt. Durch den
Mechanismus der vermiedenen Netznutzungsentgelte existiert tendenziell ein Anreiz zum
Anschluss der Erzeugungsanlage in einer mdglichst niedrigen Spannungsebene, sofern im
Einzelfall die Wahlmoglichkeit besteht. Hierdurch mdglicherweise entstehende Fehlanreize
sollten vermieden werden.

Anders ist der Anschluss innerhalb der Netzebene zu bewerten. Hier ist die Anschlusspflicht
der Netzbetreiber in Kombination mit der Regelung der Kostenaufteilung zwischen Anlagen-
und Netzbetreiber hinsichtlich ihrer Wirkung auf die gesamten Netzanschlusskosten zu be-
trachten. Anschlusskosten im engeren Sinn sind hierbei die Kosten fir die Verbindung der
Anlage mit dem bestehenden Netz. Mit dem Ziel Anschlusskostenminimierung unabhangig
von der Aufteilung auf die zahlungspflichtigen Parteien ergébe sich ein Einfluss des Netzes
auf die Standortwahl.

Da die Standortentscheidung der Erzeugungsanlagen bisher unabhangig von der vorhande-
nen Netzkapazitat war, dezentrale Einspeisungen gleichzeitig aber Auswirkungen auf die im
Netz erforderlichen Investitionen haben, ist dieser Zusammenhang naher zu untersuchen.
Sogenannte Allokationssignale kénnen Anreize geben, die Einfluss auf die geografische Ver-
teilung und die Zusammensetzung der Technologien an einem Standort ausiiben, um Netz-
ausbaukosten zu reduzieren und zu volkswirtschaftlich effizienten Gesamtkosten beizutra-
gen. Ausgestaltungsformen von Allokationssignalen werden in den weiteren Abschnitten
vertieft.

Im Kern geht es um die Frage, ob durch steuernde und allokative Mal3nahmen der Netzaus-
baubedarf reduziert werden kann oder ob ein Ausbau so erfolgen soll, dass keine netzbe-
dingten Restriktionen auftreten werden (,Kupferplatte®).

6.3.1 Transportnetz

Da im Transportnetz nur wenige EE-Anlagen direkt angeschlossen sind, ist die Anschlusssi-
tuation dieser Anlagen fur den Netzausbaubedarf kaum relevant. Fir das Transportnetz stellt
die regionale und verbrauchsferne Konzentration einzelner Technologien das grof3te Prob-
lem dar (Windenergie in Norddeutschland und Sonnenenergie in Stiddeutschland). Der re-
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sultierende Ausbaubedarf des Transportnetzes wird durch die Ubertragungsnetzbetreiber im
Netzentwicklungsplan (aktueller NEP 2013) dargestellt und quantifiziert (50Hertz, Amprion,
TenneT TSO und TransnetBW, o. J.).

Fur das Transportnetz stellt eine technologiedifferenzierte Beeinflussung des Standortes von
Erzeugungsanlagen uber Allokationssignale das Potenzial zur Verringerung des Netzaus-
baubedarfs dar, insbesondere auf der Nord-Stid-Achse. Eine Studie im Auftrag von Agora
zum kostenoptimalen Ausbau der Erneuerbaren Energien in Deutschland (Agora 2013), in
der unterschiedliche Strategien fur den Ausbau der Wind- und Solarenergie bis 2033 unter-
sucht wurde, hat die Kosten bei einem EE-Ausbau am optimalen Ertragsstandort mit dem
Ausbau in der N&he zum Verbraucher und einer starkeren Technologieverteilung verglichen.
In dieser Untersuchung ergaben sich nur geringe Einsparpotenziale fir den Netzausbau im
Transportnetz. Es wird darauf hingewiesen, dass die in dieser Studie erarbeiteten Ergebnis-
se in der o6ffentlichen Diskussion oft verkirzt dargestellt werden. So ist insbesondere der
Ruckschluss, dass zwischen dem Ort der Einspeisung und den Ausbaukosten kein Zusam-
menhang besteht, eine verklrzte Interpretation. Die Mehrkosten fr zusatzliche Anlagen auf-
grund ungunstiger Standorte bezogen auf das Dargebot kdnnen aus der Studie aufgrund der
dort gewahlten Szenarienbetrachtung nicht unmittelbar enthommen werden.

Im Sensitivitatsbericht der Ubertragungsnetzbetreiber zu EinflussgréRen auf die Netzentwick-
lung wird die Frage der Standortwahl ebenfalls durch die Sensitivitéat der Regionalisierung
behandelt (50Hertz, Amprion, TenneT TSO und TransnetBW 2013). Hier wird jedoch nur die
Unsicherheit der Standorte zukunftiger Erzeugungsanlagen unter den aktuellen rechtlichen
Rahmen- und Forderbedingungen betrachtet und nicht die Wirkung moglicher Allokations-
signale. Es zeigt sich, dass trotz einer weiterhin bestehenden Konzentration der Technolo-
gien zuséatzliche dargebotsbasierte Potenziale in anderen Regionen existieren, bspw. Wind-
potenzial in Bayern. Aufgrund der weiterhin bestehenden Konzentration der Technologien in
Nord (Wind) und Sud (PV) ist in den Sensitivitatsuntersuchungen die Auswirkung auf den
Ausbaubedarf des Transportnetzes gering.

Auch wenn die hier skizzierten Allokationssignale in beiden Untersuchungen nicht direkt be-
trachtet wurden, so zeigen die bisherigen Untersuchungen die Notwendigkeit zur Prifung der
Wirkung unterschiedlich ausgestalteter Allokationssignale im Transportnetz. Inshesondere
der Nutzen fur das Netz ist den Kosten fir mehr Erzeugungsleistung sowie den Transfer-
und Umsetzungskosten gegentiberzustellen.

Neben der Standortallokation kénnen weitere MaRnahmen zur Reduzierung des Transport-
bedarfs ergriffen werden. Um einen kapazitatsbedingten Ausbau zu vermeiden, wird der
Ausbau von Speichern (Pumpspeicher) diskutiert sowie die beim Letztverbraucher anset-
zende Verbrauchssteuerung zur Verschiebung und Angleichung von Erzeugung und Last.
Um eine signifikante Wirkung zu erzielen, sind grof3e Speichervolumina bzw. eine flachende-
ckende Verbrauchssteuerung notwendig. Das Potenzial dieser MalBhahmen ist begrenzt und
wird an dieser Stelle nicht tiefer gehend analysiert. Es ist Gegenstand der Forschung und
Diskussion.

Um die bestehende Netzkapazitat besser auszunutzen, kann das in der Transportnetzebene
bereits vereinzelt eingesetzte Freileitungsmonitoring bei kritischen Leitungsverbindungen
zukunftig intensiver eingesetzt werden (VDE 2011).

Eine Abregelung der Erzeugung aus Erneuerbaren Energien stellt zwar eine technisch einfa-
che Losung zur Vermeidung von Uberlastungen dar, ist aber nach dem aktuellen Rechts-
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rahmen nur bei einer Gefahrdung der Netzstabilitat zuldssig. Die Abregelung einzelner Leis-
tungsspitzen wird derzeit diskutiert, da sie zur Reduktion des Netzausbaubedarfs beitragt
und da durch Abregelung keine nennenswerten Energiemengen verloren gehen. Andernfalls
wird die Substitution der abgeregelten Energie erforderlich, meist aus konventionellen Kraft-
werken. Dies steht den Zielen der Energiewende entgegen und verursacht die hdheren
volkswirtschaftlichen Kosten, wie es z. B. die Ergebnisse der ,VKU-Studie“ zeigen (VKU
2013). Danach betragen bereits die Kosten fur den Ersatz der abgeregelten Energie ein Viel-
faches der Kosten eines intelligenten Netzausbaus. Ein frihzeitiger und intelligenter Net-
zausbau fuhrt gemal dieser Studie zu einer minimalen Kostenbelastung des Versorgungs-
systems.

Da Abregelungen primar in der Verteilnetzebene erforderlich sind, entsteht eine Koordinati-
onsaufgabe zwischen dem abregelnden Verteilnetzbetreiber und dem Transportnetzbetrei-
ber, der die konventionellen Kraftwerke zur Mehrerzeugung anweisen muss.

Die zuvor erlauterte positive Wirkung der Abregelung einzelner Lastspitzen kann im Zusam-
menhang mit einem groRrAumigen Lastmanagement noch weiter verbessert werden. Hierfir
ist dann aber sicherzustellen, dass trotz hohem Koordinations- und Kooperationsaufwand
zwischen den beteiligten Netzbetreibern und Einspeisern ein positives Aufwand-Nutzen-
Verhéltnis entsteht. Eine Konkretisierung dieser Vorgehensweise ist nicht Bestandteil dieser
Studie gewesen und sollte noch erfolgen.

6.3.2 Verteilungsnetze

In den Verteilungsnetzen unterschieden sich die Netzstrukturen und der Versorgungsbereich
zwischen den Netzebenen deutlich, weshalb sie in der Folge separat betrachtet werden. Mit
sinkender Spannungsebene wird der galvanisch zusammenhé&ngende Versorgungsbereich
im Netz immer kleiner und damit die Abhangigkeit der Netzauslegung von der lokalen Ver-
sorgungsaufgabe groRer.

6.3.2.1 Hochspannungsnetz

Im Hochspannungsnetz treten wie in der Transportnetzebene Kapazitatsengpasse aufgrund
von gestiegenem Transportbedarf auf, weshalb die gleichen technischen MaRnahmen wie
fir das Transportnetz gelten. Verursacht werden diese Engpasse durch eine Kombination
von Einspeisungen aus EE-Grof3anlagen mit direktem Anschluss an die HS-Ebene und der
Ruckspeisung von erneuerbarer Erzeugung aus der unterlagerten MS-Ebene. Die Engpasse
treten in Form von Leitungsiiberlastungen oder Uberlastungen der Transformatoren in den
Umspannwerken zur Mittelspannung auf. Das Auftreten der Engpésse kann durch eine Be-
ricksichtigung der Netzkapazitat bei der Standortwahl von Einspeisern und Verbrauchern
reduziert bzw. verzogert werden. Regionale bis tberregionale Steuersignale sind notwendig,
um Einspeisungen netzschonender zwischen unterschiedlichen HS-Netzen oder zwischen
Netzknoten (Umspannwerken) eines Netzes zu verteilen. Die Anschlusssituation hat in der
HS-Ebene bereits in einzelnen Regionen einen signifikanten Einfluss auf die Netzbelastung
und den Ausbaubedarf.

In der Hochspannungsebene kann die zuldssige Auslastung der Netzelemente durch den
flichendeckenden Einsatz des Leitungsseil-Monitoring und die Verbesserung der Schutz-
und Leitungstechnik erhdht werden, um den kostenintensiven Netzausbau zu begrenzen.
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6.3.2.2 Mittel- und Niederspannung

In der Mittel- und Niederspannungsebene sind aktuell ca. 75-80 % der installierten Leistung
erneuerbarer Energieerzeugungsanlagen angeschlossen. Hinzu kommt eine von der Hoch-
und Hochstspannungsebene abweichende Netzstruktur, die in der Vergangenheit ohne Ein-
fluss dezentraler Einspeisungen aufgrund unidirektionaler Lastfliisse entstanden ist.

Ausgehend von der Umspannung aus der HS-Ebene ergab sich bisher ein gerichteter Last-
fluss mit einer kontinuierlichen Reduzierung der Netzbelastung bis zum Letztverbraucher in
der NS-Ebene. Zunehmende Einspeisungen aus Erneuerbaren Energien fuhren insbesonde-
re an den Enden der Leitungsabgénge zu Engpasssituationen, die neben Kapazitatsengpas-
sen Uberwiegend durch eine Verletzung zulassiger Spannungsanderungen hervorgerufen
werden. Abbildung 19 zeigt exemplarisch den Spannungsverlauf in der Mittel- und Nieder-
spannungsebene ohne dezentrale Einspeisungen bei einem idealisierten offenen Ring- oder
Strangnetz.
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Abbildung 19: Schematischer Strom- und Spannungsverlauf in der MS- und NS-Ebene ohne
dezentrale Einspeisung; eigene Darstellung

Die Netze wurden auf die lokale Versorgungsaufgabe derart ausgelegt, dass die Strombe-
lastbarkeit am UW bzw. der Ortsnetzstation nicht Gberschritten und am Ende der Versor-
gungsleitung die Mindestspannung nicht unterschritten wurde.

Der Spannungsanstieg bei EE-Einspeisungen ist schematisch in Abbildung 20 dargestellt.
Diese Situation tritt haufig in l&andlichen Netzen mit schwachem Verbrauch und langen Ver-
sorgungsleitungen auf. Eine starke Durchdringung mit Erzeugung aus Erneuerbaren Ener-
gien fuhrt zu einer Verletzung des oberen Spannungsbandes.
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Abbildung 20: Schematischer Strom- und Spannungsverlauf in der MS- und NS-Ebene mit

dezentraler Einspeisung; eigene Darstellung

Die Bertcksichtigung der Netzauslegung bei der Standortwahl erfordert in der MS- und NS-
Ebene eine starke lokale Differenzierung. Anders als in der Transportnetzebene wird ein
typischer Engpass nicht von einer aggregierten Anzahl Erzeugungsanlagen tber eine gréf3e-
re Flache verursacht.

Neben MalRnhahmen zur Standortbeeinflussung und dem klassischen leitungsgebundenen
Netzausbau kénnen zusatzliche technische Malinahmen den Aus- und Umbaubedarf der
Netze reduzieren:

Blindleistungsbereitstellung der Erzeugungsanlage

Durch den Bezug von Blindleistung wird der Spannungsanstieg reduziert. Die An-
schlussrichtlinien flr Erzeugungsanlagen in MS- und NS-Netzen enthalten bereits
heute Vorgaben und Umsetzungsoptionen fir diese Mallhahmen (BDEW 2013, VDE
2008).

Einsatz regelbarer Ortsnetztransformatoren

Regelbare Ortsnetztransformatoren konnen die Spannungsénderungen zwischen der
MS- und NS-Ebene entkoppeln. Die in Abbildung 19 und Abbildung 20 schematisch
dargestellte Beeinflussung der Spannung in einer Netzebene durch die jeweils ande-
re Netzebene kann kompensiert werden. Zudem ermdglichen regelbare Ortsnetz-
transformatoren eine Anpassung an die sich im Tagesablauf wandelnde
Einspeisesituation. Der Einsatz dieser Technologie erméglicht die bessere Ausnut-
zung der existierenden Netzstruktur/-kapazitat und reduziert bzw. verzogert damit den
Netzausbau, was unter den gegebenen Unsicherheiten bei der Prognose des lokalen
Zubaus von EE-Anlagen zu mehr Effizienz flhrt.

Steuernder Eingriff bei Erzeugern und Verbrauchern

Der Netzbetreiber muss zur Aufrechterhaltung der Netzstabilitéat in ausreichendem
Umfang beobachten, steuern und bei Bedarf auch agieren kénnen. Er muss im Notfall
auch in den Betrieb von Erzeugern und Verbrauchern steuernd eingreifen kénnen.
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— Abregelung der Leistungsspitzen
Analog zur Situation in der Transportebene geht durch Abregelung einzelner Leis-
tungsspitzen nur ein geringer Anteil erneuerbarer Energieeinspeisung verloren. Das
Netz kann auf eine geringere Maximalleistung ausgelegt werden und der Aus- und
Umbaubedarf der Netze wird reduziert. Der Umfang von Abregelungen sollte dabei
sicherstellen, dass lediglich temporére kurzfristige Netzengpasse umgangen werden
und sich daher mengenméaRig beschranken (z. B. max. 5 % der Jahreseinspeisung).
Sinnvolle konkrete Grenzen missen noch identifiziert und festgelegt werden. Im Falle
regelmaflig bzw. dauerhaft auftretender Netzengpésse ist dieses Instrumentarium
nicht mehr geeignet. In diesen Fallen sollte ein entsprechender Netzausbau erfolgen.

In den Richtlinien fur Erzeugungsanlagen im Mittel- und Niederspannungsnetz sind dartber
hinaus in Anlehnung an den Transmission Code fur die Ubertragungsnetze Vorgaben zur
Unterstlitzung der Systemstabilitat enthalten (BDEW 2013, VDE 2008), da diesen Anlagen
durch die grol3e installierte Leistung und den weiterhin starken Ausbau der Erzeugung aus
Erneuerbaren Energien eine steigende Systemrelevanz zukommt. Diese umfassen die Betei-
ligung an der statischen Stitzung der Spannung (MS und NS) und die dynamische Netzstit-
zung (MS). Anlagen in der Mittelspannung mussen in der Lage sein,

— sich bei Fehlern im Netz nicht vom Netz zu trennen
— im Netzfehlerfall die Spannung durch Einspeisung eines Blindstroms zu stiitzen und

— nach dem Fehler dem Netz nicht mehr induktive Blindleistung zu enthehmen als vor
dem Fehlerfall.

In beiden Ebenen sind dariiber hinaus Vorgaben zur Leistungsreduktion bei Uberfrequenz —
also einem Einspeiseiiberschuss — enthalten. Um zu vermeiden, dass bei Uberfrequenz sich
alle Anlagen gleichzeitig vom Netz trennen, wird ab 50,2 Hz eine frequenzabhéngige Redu-
zierung der Wirkleistungseinspeisung vorgesehen.

Neben diesen an der technischen Funktion des Versorgungssystems orientierten Maf3nah-
men ist die erhebliche Wirkung der heute wirksamen Anreizregulierungsverordnung (ARegV)
auf Netzinvestitionen, insbesondere durch die Wirkung des Zeitversatzes bei der Wirkung
von Kapitalkosten auf Netzerlése, zu beachten und in parallelen MaRnahmen zu andern.
Aktuell wirkt der Anreizmechanismus der ARegV so, dass bei identischer Versorgungsauf-
gabe ein Netzbetreiber, der nur geringflgig in Netzaus-/-umbau investiert, deutlich hdhere
spezifische Gewinne erwirtschaften kann als ein Netzbetreiber, der zur Vermeidung einer
Uberhthten Abregelung erheblich in Netzaus-/-umbau investiert. Die Ausweitung der Anwen-
dung von Investitionsbudgets auf die HS-Ebene reicht hier nicht aus und die Anwendung des
Erweiterungsfaktors ist hierbei weiterhin ungeeignet. Dieser strukturelle Fehlanreiz der
ARegV fuhrt zu deutlich héheren Systemkosten, da die Abregelungswirkung teurer ist als
effiziente MaRnahmen des Netzausbaus. Grundlage einer Anderung der ARegV konnte das
vom Wirtschaftsausschuss des Bundesrats empfohlene Investitionsmodell (Nr. 12 in BR-Drs.
447/1/13) sein. Dies stellt eine sinnvolle Weiterentwicklung des Regulierungsrahmens dar
und sollte weiter verfolgt werden.
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6.4 Ausgestaltung einer Allokationssteuerung

Durch die Allokationssteuerung kénnen Anreize geschaffen werden, Effekte aus dem entste-
henden Aus- und Umbau der Netze bei der Standortentscheidung einer Erzeugungsanlage
in geeigneter Form zu bericksichtigen.

Bezlglich der Netzbelastung ist es in Regionen nahe der Staatsgrenze haufig unerheblich,
ob es sich um eine Uberlastung durch eine Einspeisung diesseits der Staatsgrenze handelt
oder durch einen Stromimport Uber eine angrenzende Verbindungsleitung aus dem benach-
barten Ausland. Diese Félle sollten daher gleich behandelt werden. Bei der Implementierung
von MaRRnahmen mit allokativer Wirkung ist eine europaweite Umsetzung anzustreben, da
eine rein nationale Implementierung zu Verdrangungseffekten fihren kann.

Es gibt unterschiedliche MalRBhahmen, die eine allokative Wirkung fiir Erzeugungskapazitaten
mittels Einflussnahme durch Netzbetreiber entfalten. Dazu gehoren:

— Nodal Pricing

— Market Splitting

— marktbasierter Redispatch

— Baukostenzuschuss und Anschlusskostenbeteiligung
— Bonus-/Malus-Modell

— ortsabhangige Einspeiseentgelte.

Die genannten Instrumente sind weithin bekannt und werden seit Beginn der Liberalisierung
aus unterschiedlichen Blickwinkeln — hauptsachlich im Kontext der Transportnetze — disku-
tiert. Auf eine Beschreibung der Instrumente wird daher hier verzichtet.

Nodal Pricing und Market Splitting haben primér eine allokative Wirkung zur Vermeidung des
weitrdumigen Energietransports auf der Nord-Sid-Achse im deutschen Transportnetz. Eine
Ubertragung auf die Verteilungsnetze wiirde die Komplexitat der Instrumente massiv erho-
hen und die Wirkungsweise bzw. Umsetzbarkeit beeintrachtigen.

Eine Teilnahme an einem marktbasierten Redispatch ist fir Anlagen mit Erzeugung aus Er-
neuerbaren Energien aufgrund der Uberwiegend fehlenden Steuerbarkeit nur eingeschrankt
madglich.

Mit Baukostenzuschiissen und der Anschlusskostenbeteiligung kann bei koordinierter An-
wendung Uber alle Netzebenen hinweg eine differenzierte und lokale Standortsteuerung er-
folgen. Die Baukostenzuschisse umfassen eine einmalige Beteiligung des Anlagenbetrei-
bers bei anfallenden Netzausbaukosten, kbénnen damit aber zu einer Ungleichbehandlung
zwischen Bestandskraftwerken und neuen Anlagen bis hin zu einer diskriminierenden Markt-
eintrittsbarriere fuhren.

Regional differenzierte Einspeiseentgelte sind Tarife fur die Einspeisung elektrischer Energie
fur einen zeitlich fixierten Zeitraum. Diese haben Auswirkungen in der Wirtschaftlichkeit so-
wohl bei Neuanlagen als auch Bestandskraftwerken. Neben der Ausgestaltung als Arbeits-
oder Leistungspreis konnen Zahlungen so ausgestaltet sein, dass durch Bonus- und
Maluszahlungen die regional differenzierten Einspeiseentgelte aufkommensneutral sind.
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Allokationssignale stellen also eine theoretische Moglichkeit dar, Anreize zur effizienten
Standortwahl von neuen Erzeugungsanlagen zu geben. Hierdurch kann Netzausbau jedoch
nicht grundsatzlich vermieden, aber punktuell reduziert werden. Die analysierten Ansatze
von Allokationsinstrumenten fir volkswirtschaftlich effiziente Kraftwerksstandorte weisen
Vor- und Nachteile auf. Die zu erwartende Wirkung der Instrumente ware hinsichtlich der
gesamtwirtschaftlichen Kosteneffizienz zu prifen. Insgesamt ist die Einfihrung eines der
genannten Instrumente kurz- bis mittelfristig aufgrund der Auswirkungen im europaischen
Kontext, der Komplexitat des Instruments bzw. der Wirkung und des Transferaufwands frag-
lich.

Im Kontext der Neugestaltung des EEG ergibt sich durch die Uberarbeitung der Férderme-
chanismen eine zusatzliche Mdglichkeit der indirekten Allokationssteuerung. Die Schaffung
der Modoglichkeit, in begrenztem Umfang entschadigungslos durch den Netzbetreiber
abzuregeln, um Netzausbaubedarf zu vermeiden, kann einen Anreiz darstellen, sich bei an-
sonsten c. p. konstanten Bedingungen als Anlagenbetreiber in dem Netz anzuschlief3en, in
dem das Risiko der entschadigungslosen Abregelung nicht besteht. Voraussetzung hierfir
ist, dass im Vorfeld von Investitionen durch die Netzbetreiber entsprechende Informationen
bezlglich der Wahrscheinlichkeit des Eintritts dieses Sachverhalts veréffentlicht werden.
Durch diese Mafinahmen kann — zumindest ein schwaches — Allokationssignal gegeben
werden. Eine genaue Ausgestaltung dieses Mechanismus sowie die Sicherstellung, dass es
nicht zu missbrauchlichem Verhalten des Netzbetreibers durch Unterlassung des Netzaus-
baus kommt, ware Gegenstand weiterer Untersuchungen.

6.5 Netzentgeltsystematik

Die Netzentgeltsystematik in Deutschland funktioniert nach dem Prinzip der Kostenwalzung.
Jeder Netznutzer nutzt neben seiner Anschlussebene die jeweils vorgelagerten Netzebenen
mit. Die Kosten eines Netzes inklusive der Kosten der vorgelagerten Netzebenen werden auf
die unterlagerten Netze und die Endkunden verteilt bzw. gewalzt. Als Aufteilungsschlissel
dient bei Kleinkunden (SLP) die am Netzanschlusspunkt entnommene Arbeit und bei Grol3-
kunden sowohl die am Netzanschlusspunkt entnommene Arbeit als auch die maximale Leis-
tungsspitze.

Die Vorgaben der 88 15 bis 19 StromNEV enthalten die wesentlichen Grundséatze der Ent-
geltkalkulation, u. a.

— das transaktionsunabhangige Punktmodell

— das Prinzip der Entfernungsunabhéngigkeit (netzebenenspezifische Briefmarke) so-
wie

— die Netto-Walzung® (Entgelt fiir die dezentrale Einspeisung: vermiedene Netzentgel-
te).

% Brutto- sowie Nettomethode als Kostenwalzungsmethoden unterscheiden sich dadurch, dass bei den
Walzungsschritten die Gesamtheit aller nachgelagerten Ebenen entweder nur iber die direkte Abgabe an die
unmittelbar nachgelagerte Ebene berlicksichtigt wird (Nettomethode) oder Uber den Gesamtverbrauch in allen
unterlagerten Netzen beriicksichtigt wird (Bruttomethode). Die beiden Methoden unterscheiden sich somit durch
die Berucksichtigung von Einspeisungen aus dezentralen Erzeugungsanlagen in allen unterlagerten Ebenen. Die
Nettoentnahme der unmittelbar nachgelagerten Ebene (tatschliche Entnahme) entspricht dem um diese dezent-
ralen Einspeisungen verringerten Gesamtverbrauch durch Letztverbraucher in allen unterlagerten Ebenen. Bei
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Die Entgeltermittlung beinhaltet dabei folgende Elemente:

— Fur jede Netz- und Umspannebene wird eine Briefmarke errechnet als Quotient aus
den Kosten der Ebene (inklusive der gewalzten Kosten vorgelagerter Netzebenen
und dem Entgelt flr dezentrale Einspeisungen) und zeitgleicher Jahreshéchstlast der
jeweiligen Netzebene.

— Ermittlung von Gleichzeitigkeitsfaktoren abhangig von der Benutzungsdauer zur
Kompensation des Unterschieds zwischen Netzhdchstlast und Summe der individuel-
len zeitungleichen Hochstlasten. Durch Umformung werden abrechnungsrelevante
Arbeits- und Leistungspreise ermittelt, die fur Letztverbraucher ohne registrierende
Leistungsmessung in Grund- und Arbeitspreise tberfihrt werden.

Infolge der Forderung der Erneuerbaren Energien wachst der Anteil der Verbraucher, die
Uber Eigenerzeugung verfligen. Damit sinkt fir diese Netznutzer insbesondere die aus dem
Netz entnommene Arbeit, wodurch sie nicht nur fur sich selbst die Energiekosten, sondern
auch die Netznutzungskosten senken. Die aus dem Netz entnommene Energie als Umlage-
basis fur die Netzkosten sinkt, was zu einer Erh6hung der (spezifischen) Netznutzungsent-
gelte fuhrt.

Dieser Effekt ist nicht verursachungsgerecht, da wesentliche Bestandteile der Kosten fir den
Netz- und Systembetrieb nicht abhangig von der aus dem Netz entnommenen Energie, son-
dern von der Vorhaltung von Netzkapazitat sind; hier sind zu nennen z. B. Frequenz- und
Spannungshaltung, Netzsteuerung, Halten der stromlosen Betriebsbereitschaft. Bereits
durch eine starkere Gewichtung von Leistungsanteilen bei Netzentgelten oder analog Nut-
zung von Grundpreisen wirde die Entgeltsystematik verursachungsgerechter werden. Ein
Abricken von der enthommenen Arbeit als alleinige Umlagebasis fir die Netzkosten ist da-
her unter Beachtung der Ziele von EnWG und EEG inklusive der Wirkung auf bereits getéatig-
te Investitionen zu prifen. Wahrend eine Abschaffung des Eigenerzeugungsprivilegs und
eine Veranderung der Umlagebasis aus Netzperspektive Vorteile zeigt, so kann dies zu ne-
gativen Auswirkungen auf die Wirtschaftlichkeit von dezentralen Erzeugungsanlagen fuhren,
deren Investitionsentscheidungen oftmals unter Einbeziehung dieser wirtschaftlichen Effekte
getroffen wurden.

Wie zuvor dargestellt kann in Netzen mit erheblicher Penetration durch dezentrale Erzeuger
nicht mehr von einer netzentlastenden Wirkung der Einspeiser ausgegangen werden. Plan-
und steuerbare Einspeiser (z. B. Biomasse) sind in der Lage, abhangig von der Netzsituation
ihre Leistung anzupassen, um somit Belastungen reduzieren oder vermeiden zu konnen.
Werden die Anlagen entsprechend eingesetzt/gesteuert, so ist dieser Umstand zu berick-
sichtigen.

Bei einer Weiterentwicklung der Netzentgeltsystematik sollten die folgenden drei Gesichts-
punkte im Vordergrund stehen:

— Es ist damit zu rechnen, dass auch im Bereich der Kleinverbraucher zukunftig im ver-
starkten Mal3e eine Eigenerzeugung stattfindet. Die aus dem Netz entnommene Leis-
tung und Arbeit wird daher als Schlissel fur die Verteilung der Netzkosten zuneh-
mend ungeeignet.

der Bruttomethode haben Einspeisungen aus dezentralen Erzeugungsanlagen dagegen keinen Einfluss auf die
Walzungsparameter.
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— Die Nettokostenwalzung auf Basis des Saldos aus Entnahme der unterlagerten Ebe-
ne und Einspeisung in die unterlagerte Ebene erscheint als mafigeblicher Schlissel
fur die Kostenverteilung der vorgelagerten Netzkosten ebenfalls nicht mehr geeignet.

— Netze mussen regelméafig aufgrund einer Vielzahl dezentraler Einspeisungen ausge-
baut werden, die Netzkosten steigen dementsprechend an. Die Walzung aller Kosten
auf Letztverbraucher und an die der jeweiligen Netzebene angeschlossenen unterla-
gerte Netzebene ist ebenfalls nicht mehr sachgerecht.

Die folgenden Gesichtspunkte sind bei der Netzentgeltgestaltung zu bericksichtigen:

— Kostenverursachungsgerechtigkeit: Das Netzentgeltsystem soll die fiir die Netzausle-
gung und den Netzbetrieb wesentlichen Kostentreiber sachgerecht abbilden.

— Das Netzentgeltsystem soll ausreichende Anreize fiir eine effiziente Netznutzung set-
zen. Verbraucher und Einspeiser sollen dazu angeregt werden, die Netze mdglichst
wenig zu belasten bzw. mdglichst sogar zu entlasten.

— Die Netzentgelte sollen diskriminierungsfrei fur alle Netznutzer sein.
— Die Netzentgelte sollen transparent und fiir den Netznutzer einfach kalkulierbar sein.

— Geringe Transaktionskosten: Der fiir die Bestimmung und Abrechnung der Netzent-
gelte notwendige Aufwand soll minimiert werden. Dies betrifft insbesondere den
Mess- und Abrechnungsaufwand.
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7 Charakter und Finanzierung von Flexibilitdtsoptionen
zur Flankierung der fluktuierenden Erneuerbaren Ener-
gien

Wie bereits das Bundesumweltministerium in einem Bericht der AG 3 Interaktion festgestellt
hat, sollten Flexibilitatsoptionen vor dem Hintergrund volkswirtschaftlicher Effizienz gerade
dazu eingesetzt werden, die Einspeisung von Strom aus zukinftig weiter steigenden
dargebotsabhéngigen Quellen mit dem Verbrauch abzustimmen. Ziel der Nutzbarmachung
und des Einsatzes von Flexibilitaten muss es daher sein, die Erzeugung aus fluktuierenden
Erneuerbaren Energien auszugleichen (Plattform Erneuerbare Energien 2012). In diesem
Sinne setzt sich dieses Kapitel mit Flexibilititsoptionen insgesamt und deren Bedarf und
Anreizstrukturen bis 2020 im Detail auseinander.

7.1 Uberblick und Beschreibung von Flexibilitatsoptionen

Grundsatzlich kann eine Unterteilung von Flexibilitatsoptionen hinsichtlich ihrer Fahigkeit zur
Beeinflussung der Erzeugungsleistung sowie zur Beeinflussung der Verbraucherlast vorge-
nommen werden. Lastmanagementmal3hahmen (kurz DSM) beeinflussen direkt die Hohe
der Nachfrage, wahrend die bedarfsgerechte EE-Stromerzeugung sowie der Einsatz konven-
tioneller Kraftwerke die Erzeugungsseite direkt beeinflussen. Stromspeicher stehen nach
dieser Systematik zwischen beiden Seiten. Kleinere Speicher, die im Besitz von Endkunden
sind, dienen vordringlich der Eigenverbrauchsoptimierung und werden damit priméar zur Be-
einflussung der privaten Nachfrage herangezogen, wahrend GroRRspeicher wie Pumpspei-
cherkraftwerke als Bestandteil des Erzeugungsparks angesehen werden kénnen.

Konventionelle Kraftwerke (inkl. KWK)
Bestehende Kraftwerke

Retrofit bestehender Kraftwerke

Neubau hochflexibler thermischer Kraftwerke
Stromgefithrte Fahrweise KWK (in Verbindung
mit Warmespeichern)

Mutzung von Netzersatzanlagen

Stromspeicher
= Pumpspeicher in Deutschland

Batterien

Nachfrage : Druckluftspeicher Angebot

Gasproduktion aus Biomasse statt direkter Verstromung

Power to gas )

.

\\

Lastmanagement Bedarfsgerechtere EE-Stromerzeugung

Einspeisemanagement Wind & PV
Am Strombedarf orientierte Fahrweise von
Biomasse-Anlagen

Flexibilisierung der Nachfrage in der Industrie

Flexibilisierung der Machfrage in Haushalten

und Kleinverbrauch
Stromgefiihrte Fahrweise Wasserkraft

Uberschussstrom zu Warme Verbesserte Auslegung von Wind/PV-Anlagen
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Abbildung 21: Uberblick tiber Flexibilitatsoptionen; eigene Darstellung

Bestehende Transportengpasse bzw. angespannte Netzsituationen kénnen zumindest tem-
porar den Einsatz von Flexibilitaten an diesen Orten nahelegen. Berechnungen der BET®
legen nahe, dass gerade der Netzausbau bzw. die Netzverstarkung die kostenginstigste
Flexibilitatsoption darstellt, der vor dem Hintergrund des betrachteten Zeithorizontes dieses
Papiers die oberste Prioritat in Bezug auf die Nutzbarmachung und Umsetzung zukommen
sollte.

7.2 Potenzialabschéatzung des Bedarfs

Fur die Herleitung des Bedarfs an Flexibilitaten fur das Jahr 2020 werden nachfolgende An-
nahmen getroffen. Die installierte Leistung und hieraus resultierende Arbeit von EE sind in
der folgenden Tabelle aufgefiihrt und orientieren sich an der Leitstudie des BMU und den
Strommarktszenarien® der BET. Ersichtlich ist, dass insbesondere die Windenergie und die
Photovoltaik mit knapp 88 % Anteil an der installierten Leistung der EE die zentrale Saule
der Erneuerbaren-Energien-Erzeugung bilden. Die Steuerbarkeit dieser Energiequellen ist
aufgrund ihrer Dargebotsabhéngigkeit begrenzt und erhoht damit die Anforderungen an die
Ubrigen Flexibilitaten des Energiesystems.

Tabelle 15; Ausbauszenario Erneuerbare Energien bis 2020; Quelle: BET Standardener-
giemarktszenario in Anlehnung an BMU-Leitstudie 2012; eigene Darstellung

Leistung Volllast- Arbeit Leistung Vollast- Arbeit
[MW] stunden [TWh/a] [MW] stunden [TWh/a]
| Wasserkraft Y] 4818 21,20 4.700 4745 22,30

Windenergie

31.035 1.461 4533 39.000 1.888 73,63
onshore
Windenergie 280 2429 068 6.000 3.243 19.46
offshore
Photovoltaik 32.643 858 28,00 54.000 890 48,06
Geothermie 12 2500 0,03 150 5533 0,83
Biomasse 7.647 5.342 40,85 9.000 5.544 49,90
B 76017 - 136,09  112.850 - 214,18
- - 594,53 - - 560,00
EE-Anteil am i ) 22.89% i i 38.25%

Stromverbrauch

Der Bedarf an Flexibilitaten fir das 2020 wird anhand der Residuallastkurve ermittelt. Diese
ergibt sich aus der Verbraucherlast abziglich der Erzeugung aus EE fur jede Stunde des
Jahres 2020. Hierbei wird zunachst unterstellt, dass weder angebots- noch nachfrageseitig
Mafinahmen zur Flexibilisierung der Erzeugung aus EE ergriffen werden.

o Vgl. Enervis/BET (2013): Ein zukunftsfahiges Energiemarktdesign fur Deutschland, Berlin 2013.
2 BET erstellt regelmafig Szenarien Uber die weitere Entwicklung des Stromerzeugungsmarktes auf der Basis
eines europdischen Strommarktmodells.
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In der folgenden Grafik ist die Last in Blau, die Erzeugung aus Erneuerbaren Energien in Rot
und die resultierende residuale Last in Grin dargestellt. Betrachtungszeitraum ist ein ganzes
Jahr, wobei zusatzlich drei Zeitbereiche zur Verdeutlichung herausgegriffen wurden.

Das Auftreten einer negativen Residuallast bedeutet somit fir die jeweilige Stunde, dass
durch die Zuschaltung von Verbrauchsanlagen eine Erh6hung der Leistungsaufnahme her-
beigefiihrt werden muss oder umgekehrt die Erzeugungsanlagen gedrosselt werden mus-
sen, wahrend beim Auftreten von positiver Residuallast umgekehrtes Verhalten erforderlich
ist.
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Abbildung 22: Verbraucherlast, EE-Erzeugung und Residuallast im Jahr 2020; BET EuroMod

Negative Residuallasten treten in 2020 in mehr als 150 Stunden auf, auch tber mehrere zu-
sammenhangende Stunden (bis zu 16 Stunden) hinweg.

Die Auswertungen in der folgenden Tabelle verdeutlichen, dass trotz des weiteren Ausbaus
der EE mit einer installierten Leistung von mehr als 110 GW in 2020 sie nur einen geringen
Beitrag zur Senkung der maximalen residualen Last leisten. Hieraus ergibt sich umgekehrt
die Forderung, dass hinreichend konventionelle Kraftwerke verfigbar sein missen, die zu
einer Deckung der maximalen Residuallast herangezogen werden kénnen. In 8.590 Stunden
des Jahres muss auf die konventionellen Erzeugungseinheiten zuriickgegriffen werden, da
die Stromerzeugung aus EE-Anlagen nicht zur vollstdndigen Deckung des Bedarfs ausreicht.
Hierbei kommt es zu Perioden von bis zu 40 zusammenhangenden Tagen, in denen die Er-
zeugung aus EE die Last nicht Ubersteigt.
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Tabelle 16:  Auswertungen der residualen Last fur das Jahr 2020; BET EuroMo

Residuale Last [GW] Gradienten der Residualen Last

GW/h GWi/4h

| ew

| 2012 | 2020 | 2012 | 2020 | 2012 | 2020
W +11,7 =241 -7.1 -8,0 -25,1 272
W +80,0 +76,9 +12,9 +13,3 +31,2 +33,2

Die Annahme eines ideal ausgebauten Netzes fiihrt zu einer Unterschétzung des Bedarfs an
Flexibilitaten, weil sowohl in den Winderzeugungsschwerpunkten im Norden Deutschlands
als auch in den Verbrauchsschwerpunkten im Siden ein héherer Flexibilitatsbedarf bestehen
kann.

Der zunehmende Anteil der Stromerzeugung aus FEE fihrt dazu, dass die Einsatzzeit (Voll-
laststunden) der konventionellen Kraftwerke abnimmt und sie gleichzeitig immer haufiger
starken Lastwechseln ausgesetzt sind. Insbesondere die alteren Bestandskraftwerke sind fur
einen solchen, immer starker intermittierenden Betrieb technisch nur bedingt geeignet (zu
geringe Lastanderungsgeschwindigkeit, zu hohe Mindestleistung/schlechtes Teillastverhal-
ten). Haufigeres Ab- und Wiederanfahren fiihrt zu erheblichen VerschleiRkosten. Trotz eines
durch negative Preise angezeigten Uberschusses des Stromangebotes gegeniiber der
Nachfrage erzeugen insbesondere Kern- und Braunkohlekraftwerke weiterhin Grundlast-
strom, da sie hohe Mindestleistungen und langsame An- und Abfahrzeiten aufweisen, die
eine starke Lastanderung fir eine oder wenige Stunden technisch erschweren. Uberdies
entstehen auch Kosten fur die An- und Abfahrvorgange, die héher sein kénnen als die stun-
denweise Inkaufnahme von niedrigen oder negativen Borsenpreisen. Dies soll am Beispiel
des 24.3.2013 dargestellt werden.
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Einspeisung, Nettolast und Preise am 24.03.2013

80
s
= 60
Py
£ 40 NS
)
K
a 20 -
E' o
0

0 -
S
1)
£ .20 -
o0
c
2 40
2
g V

-60

I Kernenergie I Steinkohle I Braunkohle Gas

o] . FEE =¢==Spot [E/MWh]  ====|ast (exkl. Export)

Abbildung 23: Einspeiseleistung Strom und Spotmarktpreise (Phelix-Base) am 24.3.2013

Es ist zu sehen, dass es eine tendenzielle Reduktion der Einspeisung von sowohl Braunkoh-
lekraftwerken als auch Kernkraftwerken gegeben hat. Die Erzeugung aus Steinkohle- und
Gaskraftwerken ist v. a. auf einen ,Must-Run-Betrieb* zur Warmeauskopplung (warmege-
fuhrter KWK-Betrieb) sowie Bereitstellung von Systemdienstleistungen zuriickzufiihren. Je-
doch hat die Reduktion der konventionellen Stromerzeugung nicht ausgereicht, um ausrei-
chend Kapazitat aus dem System zu nehmen. Die hohe Einspeisung aus EE in der Mittags-
zeit in Kombination mit einer nur geringfiigigen Leistungsreduktion der konventionellen
Kraftwerke fuhrte zu negativen Strompreisen, die Uber mehrere Stunden hinweg mit geringer
Last akzeptiert wurden.

Negative Preise sind damit ein notwendiger Indikator fiir das Aufzeigen von fehlender Flexi-
bilitat, gleichzeitig aber auch ein Anreiz, diese Kraftwerke entweder durch Retrofit-
MalRnahmen zu flexibilisieren oder aber still zu legen.

7.2.1 Technische Charakteristika

7.2.1.1 Zukinftige Flexibilitatsoptionen

Einen Uberblick tiber die technischen Charakteristika einzelner Flexibilitatsoptionen gibt Ta-
belle 17. Betrachtet werden in der Tabelle das geschétzte Entwicklungspotenzial, die maxi-
male Erbringungsdauer der Technologie bei Abruf bzw. Aktivierung sowie die Aktivierungs-
zeit, d. h. wie schnell die jeweiligen Flexibilitaten zur Verfigung gestellt werden kdnnen.

Die nachfolgende nahere Beschreibung der Flexibilitdtsoptionen beschrankt sich auf die bis
2020 relevanten Mafinahmen, die in Tabelle 17 nicht in Grau dargestellt sind. Die Liste ent-
halt somit auch langfristige Optionen, die aber aufgrund des Zeitrahmens des Gutachtens
(bis 2020) nicht néher betrachtet werden. Die Mdglichkeiten der bis 2020 relevanten Techno-
logien werden in Kapitel 7.3 unter der Nutzung der Residuallastanalyse detaillierter heraus-
gearbeitet.
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Tabelle 17:  Technische und 6konomische Charakteristika von Flexibilitdtsoptionen; eige-

ne Darstellung

Geschatztes
Potenzial

Demand Side Management (DSM)

DSM Industrie +2/-0,7 GW [DENA];
+0,5/ -4,4 GW [VDE];

kurzfristig
DSM Haushalte ca.+0,6 GW/-23
GW bis 2030
DSM Haushalte — max. +0,45 GW

elektrische
Warmepumpen

(Winter)/ -2,2 GW
(Sommer) bis 2030

Erneuerbare Energien

Strombedarfsorientier-
ter Einsatz Biogas und
feste Biomasse max. +/ - 16 GW

Strombedarfsorientier- bis 2030

ter Einsatz Biomethan

Kraftwerke und KWK

Stromgefiilhrter Einsatz  max. +/ - 25 GW

KWK bis 2020

Nutzung bestehender heute ca. 80 GW

Kraftwerke

Retrofitbestehender ca. +3 GW Delta zw.

Kraftwerke Pmin und Pmax bis
2020

Nutzung geschatzt 5-8 GW

Netzersatzanlagen bis 2020

Stromspeicher

ca. 10 GWund 78
GWh bis 2020;
langfristig bis zu 2
TWh

Pumpspeicher
(Deutschland)

7.2.1.2 Kraftwerke und KWK

1bis 4
Stunden

einige
Stunden

ca.2
Stunden

4 bis 12
Stunden

Wochen
bis Monate

4 bis 12
Stunden

unbegrenzt

unbegrenzt

einige
Stunden

Stunden bis
Tage

Schnellig-

keit in
%PN/min

20-100%

100%

100%

5-20%

5-20%

1-2%

4-8%

20-100%

50-100%

kurzfristig und kostengiinstig nutzbares
Potenzial; hheres Potenzial fur Abschaltun-
gen im Minutenbereich bzw. zu hohen Kosten

(ohne Warmepumpen)

Dauer mit Warmespeicher auch langer

bei Einspeisung ins Erdgasnetz

auf Basis des 25%-Ziel der Bundesregierung;
davon ca. +9/-4,5 GW bereits flexibel eingesetzt

Leistung abnehmend gemaR ,,Sterbelinie”

Entscheidung fur Retrofit nur, wenn
wirtschaftlich

nur positive Leistung

geringe Energiedichte, einzige bewidhrte und
kostengiinstige Speichertechnologie ,
technischauch als Langzeitspeicher geeignet,
aber kein ausreichendes Potenzial

Die stromgefuhrte Fahrweise von KWK-Anlagen, die eine zeitliche Verlagerung der KWK-
Stromerzeugung ermoglicht, bedarf ahnlicher Erweiterungsinvestitionen wie die bei Biogas-
anlagen. Ein Warmespeicher in Verbindung mit einer Leistungserhdhung ist die Vorausset-
zungen fir eine Entkopplung der Stromerzeugung vom Warmebedarf. Der Einsatz des Elekt-
rokessels ermoglicht dariiber hinaus die Nutzung von Uberschussmengen aus EE-Anlagen
und vermeidet den Einsatz fossiler Energietrager, sofern es sich um bundesweite EE-
Uberschiisse handelt; mithin vor 2020 nicht in relevant haufigem MalRe. Exergetisch betrach-
tet sind Elektrokessel dann sinnvoll, wenn Uberschiisse aus EE-Anlagen durch andere Fle-

120



3

izes.” @G/j/T Endbericht EEG 2.0

xibilitatsoptionen wie z. B. das Lastmanagement (Anpassung der Nachfrage an das regene-
rative Dargebot) nicht genutzt werden kénnen.

Entnahme-Kondensationsturbinen, grof3ere Heizkraftwerke und Grol3kraftwerke mit Wéarme-
auskopplung (KWK-Anlagen mit Stromverlust) werden heute im Gegensatz zu BHKW, Gas-
turbinen oder Gegendruck-Dampfturbinen (KWK-Anlagen mit konstantem Strom-
/Warmeverhaltnis) regelmafig stromgefuhrt gefahren. Bei Unterschreitung eines kritischen
Strompreises kommt ein Reserve- oder Spitzenkessel zum Einsatz, sofern der Vorrat im
Warmespeicher nicht ausreichend ist. Vorausgesetzt die energiepolitischen Zielsetzungen
der Bundesregierung bis 2020 in Form der Erh6hung der KWK-Stromerzeugung auf 25 %
gemessen am Bruttostromverbrauch werden erreicht, stiinden 23 GW an flexibler KWK-
Leistung zur Verfugung. Das Lastanderungspotenzial der KWK-Anlagen lage dann etwa bei
15 bis 20 GW/h.

Fossile Kraftwerke erbringen heute zusammen mit Pumpspeicherkraftwerken Flexibilitat und
decken den Bedarf an positiver Residuallast. Die folgende Tabelle zeigt die Regelfahigkeiten
bestehender Kraftwerke sowie die Mdglichkeiten, durch Retrofits das Lastéanderungsverhal-
ten zu verbessern und die Mindestlast zu reduzieren. Dies wird zukiinftig auch deshalb an
Bedeutung gewinnen, da bisher die GroRkraftwerke auf einen maximalen Wirkungsgrad bei
Volllast optimiert wurden und weniger hinsichtlich der Lastanderungsgeschwindigkeit.

Tabelle 18: Flexibilitdt von Kraftwerken

Kraftwerkstyp Steinkohle Braunkohle Gas- und Dampf- | Gasturbine solo
kraftwerk (GuD)
Lastgradient %PN/min 15/4/6 1/25/4 2/4/8 8/12/15
im Bereich %PN 40-90 50-90 40" -90 407%) - 90

Minimallast %PN 40/25/20 60/50/40 50/40/30 50/40/20
Anfahrzeiten:

HeiB (< 8 h) h 3/25/2 6/4/2 15/1/0,5 < 0,1

Kalt (> 48 h) h 10/5/4 10/8/6 4/3/2 <0,1
Wert 1: heute libliche Durchschnittswerte

Wert 2: heutiger Stand der Technik

Wert 3: Potenzial bei neuen Anlagen und durch Retrofit

Quelle: VDE-Studie , Erneuerbare Energie braucht flexible
Kraftwerke — Szenarien bis 2020, April 2012

Legt man die in der voranstehenden Tabelle angegebenen Werte fir die Mindestleistungen
des heutigen Kraftwerksparks zugrunde, ergibt sich ein Lastanderungspotenzial von Braun-
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kohle-, Steinkohle- und GuD-Kraftwerken i. H. v. 32 GW, das sich aufgrund von Kraftwerks-
stilllegungen bis 2020 auf 23,5 GW reduziert, je 15 Minuten kénnen in 2020 etwa 21,9 GW
an Leistung geregelt werden.

Unter Netzersatzanlagen werden v. a. Notstromaggregate, d. h. mit Gas oder Heizdl befeuer-
te Verbrennungsmotoren mit Generatoren verstanden, die im Falle eines Stromausfalls die
Versorgung der Objekte sichern. Insbesondere Krankenhauser oder Rechenzentren verfi-
gen Uber solche Anlagen. Das Potenzial wird in Deutschland auf 5 bis 8 GW geschatzt®®, die
fur die Erbringung positiver Reserveleistung eingesetzt werden kdnnen. Vergleichsweise
niedrige Wirkungsgrade der Motoren von 30 bis 40 % fiihren zu hohen variablen Kosten, die
den wirtschaftlichen Einsatz tber mehrere Tage kaum ermdglichen.

7.2.1.3 Demand Side Management (Lastmanagement)

Das Lastmanagement der Industrie wird bereits heute insbesondere fir die Erbringung von
Systemdienstleistungen verwendet. Lastmanagement bedeutet, dass neben der Ver-
brauchssituation des Kunden weitere energiewirtschaftliche Sachverhalte in die Entschei-
dung Uber die Zu- oder Abschaltung von Lasten des Unternehmens einflieBen. Grundsatzlich
kénnen Industrieunternehmen Lastreduktionen durch die zeitliche Verschiebung von Produk-
tionsprozessen sowie Lasterh6hungen durch eine Auslastungserhéhung der Produktion vor-
nehmen, wobei das Lastverschiebepotenzial (Angebot von positiver Regelleistung) deutlich
tber dem Potenzial zur Lasterh6hung (Angebot von negativer Regelleistung) liegt.

Je nach Quelle divergieren die Angaben Uber das maximale Potenzial der Industrie zur Be-
reitstellung von positiver und negativer Regelleistung, auch weil sie bereits innerhalb einer
Branche stark variieren konnen.** Gemeinsam ist jedoch allen, dass die Potenziale mit stei-
gender zusammenhangender Zeit (> 60 Minuten) deutlich abnehmen. Zu unterscheiden ist
zwischen Lasten mit unverziglicher Aktivierungszeit und hoher Verfligbarkeit sowie Lasten
mit Aktivierungsdauern von bis zu 15 Minuten. Mit 137 TWh Stromverbrauch in 2012 stellen
die privaten Haushalte eine Verbrauchsgruppe dar, die gleichfalls fir die Nutzbarmachung
von Lastmanagement von Bedeutung ist. Hierfiir notwendige zeitlich variable Tarifstrukturen
sind zwar grundsatzlich vorhanden, 91 der 100 grof3ten Grundversorger boten diese Ende
2012 an. Die Nutzung dieser ist in Verbindung mit einem intelligenten Z&hler jedoch ver-
gleichsweise gering, was auch einem (noch) schlechten Kosten-Nutzen-Verhaltnis geschul-
det ist.

Bis 2020 kann von keiner signifikanten Anderung dieser Situation ausgegangen werden, da
das heutige Preisgefiige voraussichtlich erhalten bleibt.*®

7.2.1.4 Pumpspeicher

Pumpspeicherkraftwerke wandeln Uberschussstrom in potenzielle Energie um, indem Was-
ser von einem Unterbecken in ein Oberbecken gepumpt wird. Bei Strombedarf wird das
Wasser aus dem Oberbecken Uber Turbinen in das Unterbecken zuriickgeleitet und zur
Stromerzeugung genutzt. Die Wirkungsgrade neuer Pumpspeicherkraftwerke liegen bei 75—
80 %. Pumpspeicher stellen damit eine erprobte und kostenglnstige Flexibilitatsoption zur

9 Quelle: BEE — Moglichkeiten zum Ausgleich fluktuierender Einspeisungen aus erneuerbaren Energien, 2013.
9 Vgl. Forschungsgesellschaft fur Energiewirtschaft mbH, Forschungsstelle fir Energiewirtschaft e. V.: Lastflexi-
bilisierung in der Industrie in Konkurrenz zu weiteren funktionalen Speichern, 19./20.3.2013.

% Eine Analyse sowohl der Strom-Forward-Preise als auch Szenarioberechnungen auf Basis des BET-
Fundamentalmodells zeigen, dass weder der Base-Peak-Spread noch die Volatilitéat der stiindlichen Strompreise
signifikant zunimmt. Eine wesentliche Ursache hierfur sind bis 2020 zu erwartende anhaltende Uberkapazitaten.
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Speicherung von Strom dar, haben jedoch in Deutschland ein beschranktes geografisches
Potenzial und hohe Investitionskosten.

7.3 Aktuelle und grundsatzliche Refinanzierungsmoéglichkeiten

Um die Nutzbarmachung von Flexibilitdten im heutigen Energiesystem finanziell anzureizen,
wird auf verschiedene Modelle fiir einzelne MalRBnahmen gesetzt. Die Anreizstrukturen rei-
chen dabei von Mechanismen wie Marktsignalen oder Ausschreibungen bis zu Marktpramien
und festen Vergutungssatzen. Im Folgenden erfolgt die Beschreibung anhand der jeweils
angereizten Flexibilitat.

Die Ausfuhrungen verdeutlichen allerdings, dass durch die verschiedenen implementierten
Anreizsysteme kein direkter Wettbewerb im effizienten Einsatz von Flexibilitdten gegeben ist.
Es stellt sich eine Optimierung anhand der jeweils ausgestalteten Forderung ein, die nicht
zwingend mit den Zielen der Systemtransformation Ubereinstimmt.

7.3.1 Wie wird die Nutzung von Flexibilitaten heute angereizt?

Die heutigen Anreizsysteme zur Nutzbarmachung von Flexibilitdten basieren in erster Linie
auf den Preissignalen des Day-Ahead-Spotmarkts, des Intraday-Markts und des Markts fir
Reserveleistung.

7.3.1.1 Stromspotmarkt

Bereits heute wird Lastmanagement in der energieintensiven Industrie betrieben. Beispiele
hierfir sind die Stahlherstellung, Papier-/Pappeproduktion oder Zementherstellung. Notwen-
dig ist ein direkter Zugang zum Stromspot- und Intraday-Handel. Bereits heute wird dies um-
gesetzt, indem eine Vortagesproduktionsplanung stattfindet und entsprechend die Produkti-
on den Preissignalen angepasst wird.

7.3.1.2 Direktvermarktung

Die Einflhrung der Direktvermarktung im Sinne des Marktpramienmodells im EEG 2012
kann als weitere Malinahme zu einer bedarfsgerechten Einspeisung von EE-Strom angese-
hen werden (vgl. Klobasa et al. 2013). Durch die Anreizwirkung des Instrumentes wurden
(Fern-)Steuerungs- und Regelungsmodule bei einer zunehmenden Anzahl EE-Anlagen
nachgeristet, um speziell in Situationen mit Stromiberschiissen und negativen Stromgrof3-
handelspreisen reagieren zu kénnen. GemaR den Angaben der UNB waren im August 2013
knapp 34,5 GW an EE-Erzeugungsleistung fur die Direktvermarktung angemeldet, wovon
etwa 33,3 GW auf das Marktpramienmodell entfallen®.

Um zusatzliche Anreize fur eine bedarfsgerechte Einspeisung von Strom zu schaffen, wurde
mit der Novellierung des EEG 2012 die Flexibilitatspramie nach § 33 EEG eingefiihrt. Diese
zusatzliche Zahlung hat zum Ziel, den Betrieb von Biogas- und Biomethananlagen stérker an
den Strompreissignalen und damit dem Angebot und der Nachfrage nach Elektrizitdt auszu-
richten. Uber eine Pramie, die die Leistungs- und Speichererweiterung unterstiitzt, sowie die

% Stand 8/2013; abrufbar unter: http://www.eeg-kwk.net/de/file/Direktvermarktung-August-Internet.pdf.
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hierdurch verbesserten Ertragen aus der direkten Vermarktung®’ soll die Refinanzierung der
Kapazitatserweiterung ermdglicht werden.

Ebenfalls kann die Novelle des Kraft-Warme-Kopplungsgesetz, die am 19.7.2012 in Kraft
getreten ist, als Anreizsystem zur Forderung von Flexibilitdten im konventionellen Erzeu-
gungsbereich angesehen werden. Neben der Erhdhung der Forderung der gekoppelten Er-
zeugung wurde auch die Férderung von Investitionen in Warme- und Kaltespeicher aufge-
nommen, um eine starker bedarfsgerechte Erzeugung zu erméglichen.

Auch die Erbringung von Systemdienstleistungen kann als ein weiteres Anreizsystem fir
Flexibilitaten, d. h. flexible fossile und biogene® Kraftwerkskapazitaten und steuerbare Las-
ten, angesehen werden. Regelenergie muss aufgrund von ungeplanten Abweichungen in der
Erzeugung und dem Verbrauch von den UNB sowohl bei Unterspeisung (positiver Regel-
energiebedarf) als auch bei Uberspeisung (negativer Regelenergiebedarf) vorgehalten wer-
den. Die in Summe durchschnittlich kontrahierten +/— 6 GW an Leistung teilen sich die in der
folgenden Tabelle 19 ausgewiesenen Arten und Qualitdten von Regelenergie.

Tabelle 19:  Arten von Regelenergie; eigene Darstellung

Produkt Ausschreibungs- Mmde_z_stlos- Aktivierung Zeitscheiben Vergiitung
turnus groRke

Pr_lmarregel- Woéchentlich 1 MW =0 Sekunqen 1/\Woche Leistungspreis
leistung vollautomatisch
S(_akundarregel- Wéchentlich 5 MW <5 Mlnutgn Peak & Off-peak Le|stun_gspre_|s&
leistung vollautomatisch Arbeitspreis

. - <15 Minuten . Leistungspreis &
Minutenreserve (werk-)taglich 5 MW teilautomatisiert 6*4h/Tag Arbeitspreis

Auch wenn die Ausschreibung von Regelenergie aufgrund der hohen Unsicherheit zur
Prognosefahigkeit und Kurzfristigkeit fur die Erbringung von Systemdienstleistungen nicht als
direkter Refinanzierungsmechanismus von Kapazitdten angesehen werden kann, so stellt
der Regelenergiemarkt zumindest prinzipiell eine weitere Erldsmoglichkeit von Flexibilitats-
optionen dar.

Seit dem Jahr 2013 ist den UNB die Ausschreibung von abschaltbaren Lasten gemaR der
Verordnung zu abschaltbaren Lasten gesetzlich ermdglicht worden. Hierdurch soll die Nut-
zung von abschaltbaren Lasten in Industrieunternehmen, wie bspw. der Aluminium- und
Chemieindustrie, zur Stabilisierung der Ubertragungsnetze und damit {ibergeordnet der Ver-
sorgungssicherheit gefordert werden. Als abschaltbare Lasten werden hierbei grol3e Ver-
brauchseinheiten gesehen, die (I) eine konstant hohe Leistung abnehmen, (ll) einen einmal
initiilerten Prozess kurzfristig oder Uber einen definierten Zeitraum unterbrechen kénnen, um
die Verbrauchsleistung zu reduzieren, und (Ill) am Hoch- oder Héchstspannungsnetz (min-
destens 110 kV) angeschlossen sind.

Die Abschaltverordnung kann als Erganzung zu den Ausschreibungen von Systemdienstleis-
tungen am Regelenergiemarkt verstanden werden.

Die Ausschreibung findet monatlich statt und ist auf eine Héchstmenge von 3.000 MW be-
grenzt, halftig verteilt auf sofort abschaltbare Lasten (SOL) und schnell abschaltbare Lasten

" Die Direktvermarktung des erzeugten Stroms ist Voraussetzung zur Inanspruchnahme der Flexibilititspramie
% Sofern die EE-Anlagen fur die Direktvermarktung angemeldet sind, da ansonsten das Doppelvermarktungsver-
bot gemar § 56 EEG greift.
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(SNL). Wahrend SNL innerhalb von 15 Minuten ferngesteuert durch den UNB aktiviert wer-
den, erfolgt die frequenzgesteuerte Aktivierung von SOL innerhalb von einer Sekunde. Ein
Praqualifikationskriterium ist die Vorhaltung von mindestens 50 MW und maximal 200 MW
abschaltbarer Last pro Netzknoten.

Die Vergutung fur die zur Verfugung gestellten Lasten erfolgt ahnlich der Vergutungsstruktur
der Sekundar- und Tertiarregelleistung. Die Bereitstellung von 1 MW Abschaltleistung wird
mit 2.500 € je Monat honoriert, der Arbeitspreis bei Aktivierung der Last liegt zwischen 100
und 400 €/MWh.

Die durch die Nutzbarmachung der abschaltbaren Lasten verursachten Kosten werden von
den Netzbetreibern auf die Netzentgelte umgelegt.

7.3.2 Wie viel an Flexibilitat wir hierdurch zur Verfigung gestellt und nutzbar ge-
macht?

Eine Vielzahl von Flexibilitaten erhalt inre Anreizsignale zur Nutzung Uber Preissignale des
Stromspotmarkts. Flexibilitdten wie der Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken, direktver-
marktete, regelbare Biogas- oder Biomethananlagen sowie Lastmanagement in Industrieun-
ternehmen sind auf Preisspitzen ausrichtbar, die allerdings — wie die folgende Tabelle aus-
weist — seit 2009 stark riicklaufig sind, sowohl was die Haufigkeit als auch die absolute H6he
der Preisspreads anbelangt.

Tabelle 20:  Anzahl der Stunden-Preisspitzen in € liber oder unter dem jeweiligen Mo-
natsdurchschnitt des Spotmarktes EEX; eigene Darstellung

Il e
jeweiligen Monatsdurchschnittdes Spotmarktes jeweiligen Monatsdurchschnittdes Spotmarktes
Bl 50< >250€ >100€ >50€ <-500€ <250€ <100€ <50€
0 5 24 85 0 0 0 0
1 7 41 106 0 0 0 0
[ 2004 | 0 0 1 10 0 0 0 0
0 1 80 208 0 0 0 21
| 2006 | 9 14 52 147 0 0 0 65
3 9 75 276 0 0 0 42
0 1 31 227 0 0 4 188
0 0 2 44 1 1 17 35
0 0 0 0 0 0 12
[ 2011 ] 0 0 0 7 0 0 0 18
0 0 8 53 0 2 20 26
[ 2013 | 0 0 8 53 0 2 20 26

7.3.2.1 Spotmarkt

Die derzeitige Marktsituation mit einem sehr niedrigen Spotmarktpreisniveau und niedrigen
preads gegenlber den Jahren vor 2009 aktiviert zahlreiche bestehende Flexibilitatspoten-
ziale nicht, noch werden dadurch weitere Potenziale verfigbar gemacht. Der Stromgrof3han-
delspreis ist deutlich gefallen, u. a. aufgrund des Ausbaus der Erneuerbaren Energien, der
europaweit gesunkenen Nachfrage und des Preisverfalls bei CO,-Zertifikaten. In der folgen-
den Abbildung ist der Spotpreis fur das Jahr 2008 dargestellt (links) und im Vergleich dazu
die gleiche Zeit vier Jahre spater (rechts).

w

125



\_Y
izesf’i ) Endbericht EEG 2.0

Strompreis Spotmarkt (PHELIX) am Mittwoch, 20. August 2008 Strompreis Spotmarkt (PHELIX) am Mittwoch, 15. August 2012

EMWE
W]
g 8
[EURM\C'.\-']

6.000

10 2000 10

00
00
00
00
00
00
00
00
800
00
000
1:00
200
00
4:00
00
00
00
800
00
00

S - B & ¥ oo

2200
100
00
00

X
00
00
00
00
00
800
00
00
00
00
00
00
00
00
00
00
900
00
00
00
00

21:00

=-Shmdanpiels ——Bats ——Paak Erwartet PV Einspeisung —e=Stundenpreis —Base —Peak

Abbildung 24: Vergleich der Spotpreise im August 2008 mit 2012; Quelle EEX, eigene Be-
rechnungen

Zum einen ist Klar ersichtlich, dass sich das Spotpreisniveau (Basepreis in Grau dargestellt)
deutlich reduziert hat, getrieben, wie oben schon angedeutet, u. a. durch den hohen Anteil
an Strom aus fluktuierenden Erneuerbaren Energien, hier im Diagramm symbolisiert durch
den Einfluss der PV-Erzeugung in den Mittagsstunden (gelb). Ein weiterer Faktor ist der we-
sentlich einheitlicher gewordene Preisverlauf (schwarze Linie) wahrend eines Tages. Daraus
resultiert ein deutliches Annahern der Preise flr Base und Peak (rot). Gerade diese unterta-
gigen Schwankungen — friher Peak-Off-Peak-Spread genannt — waren eine Haupteinnah-
mequelle von klassischen (Tages-)Speichern. Diese Preisdifferenzen gaben dem ,zeitlichen
Transport” von Energie einen Wert. Derzeit wird Flexibilitdt im Spotmarkt dagegen nur ein
sehr geringer Wert zugewiesen.

Gleichwohl kann der Spotmarkt grundsétzlich — bei einer Bereinigung des derzeitigen Uber-
angebots an Kapazitdten — Signale zur Aktivierung und Nutzung von Flexibilitdtsoptionen
geben. Zukilnftig kann ein knapper werdendes Angebot konventioneller Kapazitaten zusam-
men mit steigenden FEE-Kapazitaten auf dem Spotmarkt dazu fiihren, dass der Strompreis
und seine Volatilitat wieder deutlich zunehmen. Ob die hier erzielbaren Erlose ausreichen,
die Vollkosten der Flexibilitatsoptionen vollstdndig zu decken, wird derzeit unter dem Stich-
wort Mechanismen zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit ausfihrlich diskutiert.

7.3.2.2 Intraday-Strommarkt

Die Marktstufe des Intraday-Marktes hat zuklinftig eine weiter steigende Bedeutung. Mit zu-
nehmendem Anteil fluktuierender Erneuerbarer Energien nimmt die Wetterabhéngigkeit der
Erzeugung zu. Die Prognosequalitat hat sich zwar deutlich verbessert, untertagiger Nach-
handel ist jedoch zum Ausgleich von Prognosefehlern bei Erzeugung und Nachfrage weiter-
hin sehr sinnvoll. In dieser kurzen Frist werden Flexibilitaten einen Wertbeitrag leisten kon-
nen. Der Vorteil der Flexibilitdtsoptionen liegt in kurzen Reaktionszeiten und diese kirzeste
Marktstufe bietet den besten Rahmen, um hierfir Anreize zu setzen. Unflexible Erzeugungs-
einheiten werden nicht schnell genug auf Bedarf reagieren kénnen und nur schwer auf die-
sem Marktsegment Erlose erzielen.

7.3.3 Welche Weiterentwicklungen der Refinanzierungsméglichkeiten sind denkbar?

Die Qualifikationskriterien zur Teilnahme am Regelenergiemarkt sind fur die Nutzbar-
machung von Flexibilitdten, wie das Lastmanagement in der Industrie oder die Teilnahme
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von EE, noch vergleichsweise hoch. Hier boten sich Verbesserungen sowohl hinsichtlich der
Verkirzung der Zeiten zwischen Ausschreibung und méglicher Erfullung an (Vorlaufzeit) wie
auch die Reduktion der Mindestmenge oder des Ausschreibungszeitraums, wie sie etwa in
Kapitel 4 im Kontext Erneuerbarer Energien diskutiert wurden.

Einer starkeren Nutzung industrieller Nachfragesteuerung stehen aktuell Regelungen zu Be-
freiungstatbestdnden der Abgaben- und Umlagenstruktur des Strompreises, die sowohl ei-
nen bestandig hohen Stromverbrauch als auch eine hohe Vollbenutzungszahl honorieren,
entgegen. So sieht bspw. § 19 Abs. 2 Satz 2 der StromNEV die Reduktion auf bis zu 20 %
des regularen Netzentgeltes fur Unternehmen vor, sofern Kriterien wie mindestens
7.000 Vollbenutzungsstunden und 10 GWh Mindeststromverbrauch eingehalten werden.

7.4 Folgerungen

Durch den weiteren Ausbau der FEE sind erheblich flexiblere konventionelle Kraftwerke als
in der Vergangenheit erforderlich. Insbesondere altere Bestandskraftwerke weisen die not-
wendigen Flexibilitatsmerkmale nicht auf und missen entweder ertiichtigt (Retrofit) oder
stillgelegt und durch neue flexiblere Kraftwerke ersetzt werden. Die Preissignale der Strom-
marktsegmente (insbesondere der Day-Ahead-Markt, der Intraday-Markt sowie die Regel-
energiemarkte) reizen diesen Transformationsprozess grundsatzlich an. Die Zunahme nega-
tiver Preise am Spotmarkt ist ein Ausdruck bestehender Inflexibilititen des konventionellen
Kraftwerksparks. Sie fuhren allerdings auch zu einer Erhéhung der EEG-Umlage, sodass ein
Zielkonflikt vorliegt. Dieser Zielkonflikt wird durch das in Kapitel 5.5 beschriebene
Optionenmodell weitgehend aufgeldst: Einerseits erhalt in Option A der UNB und in Option B
der Dirketvermarkter den Anreiz, Uberschiisse aus EE-Anlagen abzuregeln. Andererseits
werden inflexible Kraftwerke, die diesen Abregelungsbedarf ursachlich hervorrufen, pénali-
siert. Perspektivisch missen neue Flexibilitdtsoptionen angereizt werden. Hierzu sind ergan-
zende Kapazitdtsmechanismen erforderlich, da die derzeit beobachteten Preissignale eine
Investition z. B. in neue hochflexible Erzeugungseinheiten nicht gewahrleisten.
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8 Weitere Aspekte eines EEG 2.0

8.1 Behandlung der Eigenstromerzeugung/des Eigenverbrauchs

Die derzeitige Regelung des § 37 Abs. 3 EEG sieht vor, dass Eigenstromerzeugung bzw.
Eigenverbrauch von der EEG-Umlage befreit ist.* Ob und in wie weit diese Regelung uber-
arbeitet werden sollte, soll im Folgenden diskutiert werden.

Im Rahmen des Eigenverbrauches lassen sich grundsatzlich drei Falle unterscheiden:

a) Eigenverbrauch von Strom aus EEG-Anlagen: ca. 1 bis 2 TWh/a
b) Eigenverbrauch von Strom aus KWK-Anlagen: 30 TWh/a

c) Eigenverbrauch von Stromerzeugungsanlagen als Betriebsstrom: ca. 30 bis 60
TWh/a.*®

Zu a)

Aus Sicht des Anlagenbetreibers ist eine Nutzung des Stroms aus EEG-Anlagen immer dann
vorteilhafter, wenn die Erldse einer Einspeisung niedriger sind als die Kosten des (Fremd-
)Bezuges.

Insbesondere bei PV, bei der die Verguitung signifikant tiber der EEG-Umlage liegt, fihrt der
Eigenverbrauch gegeniiber einer vergiteten Einspeisung zu einer grundsatzlichen Ersparnis
im Rahmen der EEG-Umlage.’™ Diese Betrachtungsweise erlaubt jedoch noch keine Ge-
samtbewertung, wie Eigenstromverbrauch behandelt werden sollte, da der Eigenverbrauch
nicht nur von der EEG-Umlage, sondern auch von anderen Umlagen, Steuern und Abgaben
befreit und nur deswegen derzeit wirtschaftlich attraktiv ist.'® Die vermeintliche Ersparnis
wird somit durch einen Einnahmenverzicht an anderer Stelle kompensiert bzw. quersubven-
tioniert, sodass einer (grundséatzlichen) Absenkung der EEG-Kosten eine, mitunter wesent-
lich hohere, Umverteilung von Kosten (im Rahmen der Umlagen wie Netzentgelte, § 19
StromNEV, Offshore-Wind) bzw. staatliche Einnahmeverluste (Umsatzsteuer, Stromsteuer,
Konzessionsabgabe) gegenlberstehen. Zudem ist zu beachten, dass die Aufgaben, fir wel-
che die Umlagen und staatlichen Abgaben erhoben werden, sich gré3tenteils nicht durch
den Eigenstromverbrauch verringern oder von den Eigenstromverbrauchern weniger in An-
spruch genommen werden. Eigenstromverbraucher verlassen sich bspw. weiterhin ganztagig
auf die verlassliche Netzstromversorgung, auch wenn sie stundenweise keine Netzentgelte
bezahlen.

Eine Befreiung des Eigenverbrauches aus Kostengrinden ist somit aus gesamtsystemischer
Perspektive nicht gerechtfertigt. Dartiber hinaus sind Selbstverstarkungseffekte zu erwarten
— nicht zwingend aus dem Einfluss des Eigenverbrauches auf die EEG-Umlage, jedoch aus

% Sofern er nicht durch das Netz durchgeleitet bzw. in rAumlicher Nahe verbraucht wird.

10 pa hierzu keine Daten vorliegen, wurde der Umfang unter der Annahme abgeschétzt, dass im Durchschnitt
der Anlagen 5-10 % der Stromerzeugung als Betriebsstrom genutzt werden. Die Bruttostromerzeugung lag 2012
bei 628 TWh.

%1 pies gilt nur bei einer arbeitsbezogenen Vergiitung, und zwar solange (Einspeisevergiitung — Markterlés UNB)
< EEG-Umlage. Die EEG-Umlage ist der Quotient aus EEG-Differenzkosten und Letztverbrauch. (Grs.
vergutbarer) Eigenverbrauch reduziert nun die Differenzkosten einerseits und auch den Letztverbrauch anderer-
seits, dabei sinkt jedoch der Zahler relativ starker als der Nenner — die EEG-Umlage als Quotient sinkt.

192 ynd auch nur dann Preisparitat vorliegt. Bei einer vollen Belastung des Eigenverbrauches ist Preisparitat dann
erreicht, wenn die Erzeugungskosten gleich den reinen Energiebezugskosten sind und somit auch ein Finanzie-
rungsmechanismus obsolet ist.
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einer notwendigen Steigerung der sonstigen arbeitsbezogenen Umlagen und Abgaben: Je
kleiner der (belastbare) Letztverbrauch, desto grof3er miussen die Umlagen/Abgaben werden,
um die gleichen Summen zu erwirtschaften. Und je gréRer die (einsparbaren) Umlagen und
Abgaben, desto lukrativer wird wiederum der Eigenverbrauch.

Vor diesem Hintergrund ist auch eine grundsatzliche Prifung anzuraten, ob die Knupfung
aller Umlagen und Abgaben an die entnommene Arbeit aus dem offentlichen Netz'®® kiinftig
weiterhin angemessen ist.

zu b)

Um den zusatzlichen Eigenverbrauch im Rahmen der Solarstromerzeugung abzuschatzen,
wurden die Prognosewerte von r2b (2012) hinsichtlich Zubau nach Klassen, generelle Ei-
genverbrauchsnutzung und -anteil bis 2020 fortgeschrieben. Fur 2012 wurde der tatséchliche
Zubau (rund 7,6 GW), fur 2013 ein anhand der bisherigen Zahlen geschéatzter Zubau 2013
(3,6 GW) unterstellt und die Erzeugung mit 966 Vbh Uber die Leistung skaliert. Abbildung 25
zeigt den so prognostizierten kumulierten Eigenverbrauch in Abhangigkeit des jahrlichen,
linearen Zubaus, der (zum Teil vergltete) Eigenverbrauch bis 2011 (ca. 250—-400 GWh) ist
nicht inkludiert.
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Abbildung 25: Prognostizierter kumulierter Eigenverbrauch Solar, Datenbasis r2b; eigene
Darstellung

Neben dem Eigenverbrauch von EE-Strom ist auch die Eigenstromerzeugung aus KWK von
der EEG-Umlage befreit. Dies filhrt zu einer nicht unerheblichen Wettbewerbsverzerrung
zwischen Eigenverbrauch und Belieferung, da sich bspw. fur KWK-Anlagen unter 50 kW
Leistung die Forderung faktisch verdoppelt: Als KWK-Zuschlag erhalten sie 5,41 ct je er-

103§ 5 Abs. 1 StromStG, § 1 Abs. 2 KAV, § 17 StromNEV etc.

Zwar kann der Eigenverbrauch, insb. im Rahmen von EE-Eigenverbrauch zu einer (nominalen) Entlastung im
Rahmen der EEG-Umlage fiihren, jedoch nur aufgrund hoherer Umverteilungen, anders als bspw. im Rahmen
der Netzentgelte, bei denen der Eigenverbrauch zumindest unter sehr engen Bedingungen zu einer tatsachlichen
Kostenreduktion fihren kann. Voraussetzung fir eine langfristige Kostenreduktion wére ein merklicher Rickgang
der Maximallast im Teilnetz. Die Kostenreduktion wiirde dann bei Ersatzinvestitionen im Netz realisiert, die auf-
grund der geringeren Maximallast tendenziell geringer ausfallen kénnten. Aufgrund der langen Lebensdauer von
Netzen und Netzbetriebsmitteln ist mit einer erheblichen Zeitverzégerung zu rechnen. Abgesehen von der Zeit-
verzdgerung ist zu fragen, ob sich durch einen Eigenverbrauch tatsachlich eine Reduktion der Maximallast ein-
stellt. Gerade bei PV-Eigenverbrauch im Haushaltsbereich ist das zu bezweifeln. Es gibt keinen Grund anzuneh-
men, dass ein eigenverbrauchender Haushalt seinen Beitrag zur Maximallast systematisch reduziert. Dies wiirde
erfordern, dass er zu diesem entscheidenden Zeitpunkt seinen Verbrauch auch reduziert, wenn seine PV-Anlage
dann keinen Strom einspeist. Hierflr hat der Haushalt aber keinen Anreiz.
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zeugter kWh, hinzu kommt dann die nicht zu zahlende EEG-Umlage in Hohe von derzeit
5,28 ct/kWh. Fir groRere Anlagen ist der wirtschaftliche Vorteil, der sich aus der Befreiung
von der EEG-Umlage ergibt, aufgrund der geringeren KWK-Forderung pro eingespeister
Arbeit (Uber 2 MW erhalten sie 1,8 ct/kWh) noch starker ausgepragt. In der Folge werden
somit KWK-Anlagen indirekt Gber das EEG gefdrdert. Sicherlich hat die Befreiung von der
EEG-Umlage fir viele Anlagen derzeit eine erhebliche Relevanz fir die Rentabilitdt. Eine
Zielgerichtete Forderung sollte jedoch zwischen Instrumenten zur Forderung von EE-Strom
und KWK-Anlagen trennen (ausgenommen absichtsvoll gestaltete, sinnvolle Regelungen im
Bereich der Biomasse).

Auch im Rahmen von KWK-Eigenverbrauch ist daher eine Priifung der Befreiung von der
EEG-Umlage grundsatzlich anzuraten. Dabei ist zu bedenken, dass eine Anderung erhebli-
che Auswirkungen auf die Rentabilitdt von Bestandsanlagen haben kann, wohingegen die
KWK-Vergitungen fir Neuanlagen entsprechend der gewtinschten Lenkungswirkung ange-
passt werden koénnen. Hier ist entsprechend vorzubeugen, damit die breitere Umlagebasis
fur EEG-Zahlungen nicht zu einer Entwertung von Investitionen in KWK fuhrt.

ZU c)

Die elektrische Arbeit, die in den Neben- und Hilfsanlagen einer Stromerzeugungsanlage
wahrend des Betriebs verbraucht wird, gilt als Eigenverbrauch und ist u. a. von der EEG-
Umlage befreit. Wirde dieser Befreiungstatbestand aufgel6st, so sind hinsichtlich der EEG-
Umlage grundsatzlich zwei positive Effekte zu erwarten: Zum einen wirde sich der umlage-
fahige Letztverbrauch erhéhen und somit die EEG-Umlage als Quotient von Differenzkosten
und Letztverbrauch sinken. Zum anderen erh6hen sich die Grenzkosten der Stromerzeugung
aus diesen Anlagen und in der Folge steigt der GroBhandelspreis, sodass auch ein Absinken
der Differenzkosten zu erwarten ist, da die Erldse fir den EE-Strom steigen. Mithin erscheint
auch die Befreiung des Betriebsstroms von Stromerzeugungsanlagen von der EEG-Umlage
als wenig sinnvoll, da sie zu Marktverzerrungen fiihrt, ohne einen entsprechenden energie-
wirtschaftlichen Nutzen zu generieren. Allerdings erscheint in der aktuellen Situation, in der
viele Kraftwerke aufgrund der niedrigen Borsenpreise in Schwierigkeiten geraten sind, eine
Belastung ihres Eigenverbrauchs mit der EEG-Umlage als politisch heikel, auch wenn man
nachweisen kann, dass sich die Situation der Kraftwerke durch die entsprechende Steige-
rung der Borsenpreise im Durchschnitt nicht verschlechtert.

Fazit

Entsprechend gibt es fur alle drei Arten von Eigenstromerzeugung bzw. -verbrauch grund-
satzlich gute Argumente, die Privilegierung bei der Zahlung der EEG-Umlage zu hinterfragen
und die anfallenden Kosten auf den gesamten Stromverbrauch im in der Transformation be-
findlichen Stromsystem zu verteilen. Begrenzend wirkt hier allerdings die Mdglichkeit, den
Eigenverbrauch zu messen. Eine Nutzung etwa von selbst erzeugtem PV-Strom wird bisher
nicht registriert, da der Anlagenbestand i. d. R. nicht mit entsprechenden Z&hlern ausgeris-
tet ist. Ein Eigenstromverbrauch wirkt hier genau wie ein verminderter Stromnetzbezug, etwa
aufgrund von Energiesparmaf3nahmen. Daher sind hier pragmatische Losungen erforderlich,
die den Kostenaufwand fur die Ent-Privilegierung (insbesondere fiir die messtechnische Er-
fassung) in einem sinnvollen Verhaltnis zu den betroffenen Eigenstrommengen halten.

130



3

izes. €T Endbericht EEG 2.0

8.2 Besondere Ausgleichsregelung

Im Rahmen dieser Studie ging es nicht darum, einen Reformvorschlag fur die Besondere
Ausgleichsregelung im EEG zu entwickeln. Vielmehr soll hier nur ein kurzer Problemaufriss
erfolgen, der den Handlungsbedarf verdeutlicht und mégliche Ansatzpunkte fir Weiterent-
wicklungen benennt.

Der Zweck der Besonderen Ausgleichsregelung (BesAR, 88 40 f. EEG) soll darin liegen, eine
mdgliche Wettbewerbsgefahrdung der deutschen Industrie im internationalen Wettbewerb
abzuhalten, die durch die Forderung der Erneuerbaren Energien im Zuge der Umlage auf die
Stromletztverbraucher entstehen kdnnte. War es noch zum Nachweis der Wettbewerbsge-
fahrdung im Jahr 2003 notwendig, eine ausfuhrliche Begrindung fir die Beglnstigung vorzu-
legen, wurden diese aus Grinden einer begrenzten Validierbarkeit 2004 durch ein Kennzah-
lensystem auf Basis von Strombezugsmengen und Stromkostenanteilen an der Bruttowert-
schopfung (BWS) ersetzt. Eine Uberprifung, ob tatsachlich eine Wettbewerbsgefahrdung
besteht, entfallt seither.

Die Industrie wird nicht vollstdndig von der EEG-Umlage befreit. Ein Grof3teil der begunstig-
ten Strommenge tragt seit Jahren jedoch nur nominal 0,05 ct/kWh bei.*** Die Mehrbelastung
wirkt sich entsprechend dem jeweiligen Stromverbrauch auf die Gbrigen Hauptabnehmer-
gruppen — die Sektoren private Haushalte, 6ffentliche Haushalte, GHD (Gewerbe, Handel,
Dienstleistungen) sowie nichtprivilegierte Industrie — aus. Gerade das ubrige, nicht privile-
gierte produzierende Gewerbe sowie die nicht privilegierte Industrie sind es, die aufgrund
dieser Regelung entsprechend ihrem hohen Stromverbrauch anteilig an diesen fiinf Sektoren
den gréRRten Teil zu tragen haben. Fir 2011 haben die zusatzlichen Kosten flr nicht privile-
gierte Stromendabnehmer, die sich aus der Umlage ergeben, knapp 0,6 ct/kWh netto betra-
gen, in 2012 waren es etwa 0,63 ct/kWh und fir 2013 sind es gemall den Prognosen der
UNB rund 1,05 ct/kWh.*®

Um die Umverteilung zwischen den Letztverbrauchern einzugrenzen, zugleich aber auch
dem Mittelstand Chancen auf eine Beglnstigung einzurdaumen, wurde zum einen das produ-
zierende Gewerbe im EEG 2012 neu definiert. Es beschrankt sich nun auf Unternehmen, die
,=an der zu beglnstigenden Abnahmestelle dem Bergbau, der Gewinnung von Steinen und
Erden oder dem verarbeitenden Gewerbe in entsprechender Anwendung der Abschnitte B
und C der Klassifikation der Wirtschaftszweige des Statistischen Bundesamtes, Ausgabe
2008 zuzuordnen® sind. Zum anderen wurde die Bezugsmengenschwelle von 10 GWh/a auf
1 GWh/a abgesenkt, was zwar zu einer hohen Antragszahl, jedoch vergleichsweise nur zu
einer geringen zusatzlich beginstigten Strommenge in 2013 geftihrt hat. Durch neu definier-
te Bezugsmengenschwellen wurde bisherigen Anreizen entgegengewirkt, den Stromver-
brauch zu erhéhen, um in die Beglinstigung zu gelangen. Gab es im EEG 2009 bei Bezugs-
mengen knapp unter 10 GWh/a noch das Bestreben, diese tber diesen Schwellenwert zu
erhohen, um dann fir 90 % des Strombezugs eine vergunstigte EEG-Umlage von nur noch
0,05 ct/kWh beitragen zu mussen, haben die neuen Bezugsmengenschwellen eine gleitende
Begunstigung geschaffen, welche diese Anreize durchaus mindert.

In der o6ffentlichen Diskussion wird die Besondere Ausgleichsregelung angeprangert, da das
bestehende Begulnstigungssystem der BesAR nicht ausreichend die Wettbewerbssituation
der Unternehmen und Branchen bertcksichtigt. Durch weitere Absenkung der Begunsti-

%4 brucksache 17/10421.
105 BMU 2013: ,Hintergrundinformationen zur Besonderen Ausgleichsregelung®; Stand: 26. Februar 2013; S. 17.
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gungsschwellen ohne ausreichende Kompensationen an anderer Stelle sowie durch Ausnut-
zung von Bewertungsansatzen durch die beantragenden Unternehmen ist die beglnstigte
Strommenge uber die Jahre deutlich angewachsen. Die Europaische Kommission erwagt
u. a. auch daher, ein Notifizierungsverfahren auf den Weg zu bringen, um zu prifen, ob es
sich hierbei um gemeinschaftsrechtswidrige Beihilfen handelt.

Obwohl der Zweck der BesAR ausdriicklich den Erhalt der internationalen Wettbewerbsfa-
higkeit vorsieht, wird durch keine Kennzahl geprift, ob die internationale Wettbewerbsféhig-
keit der zu privilegierenden Unternehmen durch eine Erh6hung der Stromkosten aufgrund
der Zahlung der EEG-Umlage tatséchlich bedroht ist. Der bisher verwendete Schwellenwert
des Anteils der Stromkosten an der BWS eines Unternehmens zielt ausschlief3lich auf die
Stromintensitat ab. In dieser Hinsicht ist die verwendete Kennzahl grundsatzlich geeignet,
um die Stromintensitat eines Unternehmens als Malistab fur die ,Betroffenheit® durch Zah-
lung der EEG-Umlage zu bestimmen und zu vergleichen. Ob ein stromintensives Unterneh-
men sich auch tatséchlich im internationalen Wettbewerb befindet und ob dessen Wettbe-
werbsfahigkeit durch die Zahlung der vollen EEG-Umlage geféahrdet wird, ist nicht Bestand-
teil des verwendeten Kennzahlensystems.

Die Verwendung der absoluten Hohe des Strombezugs im Rahmen der BesAR dient dage-
gen einzig als Eintrittsschwelle zur Reduzierung des Verwaltungsaufwands.

Um die bestehende Kennzahl um eine Wettbewerbskomponente zu ergdnzen oder gar ein
neues sachdienliches Kennzahlensystem zu erschaffen, ist demnach zu prifen, was unter
Wetthewerbsféahigkeit im Allgemeinen und im Zusammenhang mit der BesAR im Besonderen
zu verstehen ist. Daraus sind Indikatoren abzuleiten, welche eine Gefahrdung der internatio-
nalen Wettbewerbsfahigkeit anzeigen. Auch hier ist zu erfassen, mit welchen Transportopti-
onen der Schienenverkehr in Konkurrenz steht und inwieweit die EEG-Umlage Einfluss auf
die Wettbewerbsfahigkeit hat.

Weiterhin ist zu bewerten, inwiefern die mit der BesAR einhergehende Umverteilung zwi-
schen den Endverbrauchern mit den Interessen der Gesamtheit einhergeht und welche
Auswirkungen sie auf die Zielerreichung des EEG hat.
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9 Juristische Analyse

Rechtsgutachten

von: | Dr. Sabine Schulte-Beckhausen
Dr. Carmen Schneider
Thorsten Kirch

Datum: | Kdln, 4. Oktober 2013

Betreff: | EEG 2.0, Vereinbarkeit mit dem Unionsrecht

A. Prufauftrag

Wir sind gebeten worden, im Rahmen der Studie ,Stromsystem-Design: Das EEG 2.0 und
Eckpfeiler eines zukiinftigen Regenerativwirtschaftsgesetzes® (,Studie®), die die IZES GmbH
gemeinsam mit BET und Prof. Dr. Bofinger durchfuhrt, den Stand der EU-Politik und Ge-
setzgebung zur Férderung Erneuerbaren Energien darzustellen und ausgewahlte, hiermit
im Zusammenhang stehende Fragestellungen rechtlich zu prufen. Dabei bezieht sich diese
Prifung ausschlief3lich auf das Unionsrecht.

Zunachst prufen wir die unionsrechtlichen Grenzen des FIT-Systems nach dem EEG (wir
nehmen Bezug auf Kapitel 8.2 der Studie): Hier liegt der Schwerpunkt auf der Prifung der
Vereinbarkeit des bestehenden EEG-Vergitungssystems und der Besonderen Ausgleichs-
regelung der 88 40ff. EEG mit dem Unionsrecht, insbesondere mit dem Beihilfenrecht und
der Warenverkehrsfreiheit. Zudem prifen wir, ob sich das gefundene Ergebnis bei stetig
wachsendem Marktanteil des Stroms aus Erneuerbaren Energien &ndert. Im Anschluss er-
folgt eine Prufung der rechtlichen Vorgaben fir eine rGumliche Differenzierung des Ver-
gltungssystems (siehe Kapitel 5.5 der Studie). Schwerpunkt dieser Prifung ist die Frage
nach der unionsrechtlichen Zulassigkeit einer rAumlichen bzw. standortbezogenen Differen-
zierung einer gesetzlichen EEG-Vergiitung.

Des Weiteren prifen wir die Auswirkungen des EEG-Vergiutungssystems auf die
Strommarkte der Nachbarlander (siehe u. a. Kapitel 2.3 der Studie). Hier geht es darum,
ob es rechtlich zu beanstanden ist, dass durch das deutsche EEG-Vergitungssystem die
GroRRhandelspreise in den Nachbarl&andern sinken. Zudem stellt sich die Frage, ob es recht-
lich zuléssig ist, dass Nachbarl&ander durch technische Malinahmen die grenziberschreiten-
den Stromfliisse begrenzen, um die Aufnahme von EE-Strom aus Anlagen in Deutschland zu
steuern. In einem nachsten Schritt untersuchen wir unionsrechtliche Grenzen fur eine Ab-
schaffung der negativen Strompreise (siehe Kapitel 5.3.1 und 5.3.2 der Studie): Hier pri-
fen wir die rechtliche Zulassigkeit der Einflhrung einer Preisuntergrenze von ,Null“ fir den
StromgroRhandel in Deutschland sowie die Frage, ob der nationale Gesetzgeber dies in Ei-
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genregie umsetzen kénnte oder ob dies einer europaischen Regelung bedirfte. Zu guter
Letzt befassen wir uns mit der Ausschreibung von Offshore-Windkraft (siehe Kapitel 5.7
der Studie), stellvertretend fur alle Erneuerbare Energien, und prifen in diesem Zusammen-
hang, ob ein Ausschreibungsverfahren fir neue Kapazitdten in Deutschland grundsatzlich
zulassig ware und welche unionsrechtlichen Vorgaben hierfir bestehen.

B. Zusammenfassung der Ergebnisse

Nachstehend fassen wir die wesentlichen Ergebnisse der unionsrechtlichen Prufung zu-
sammen. Eine wichtige, allgemeine Erkenntnis ist die, dass der unionsrechtliche Rahmen
insbesondere im Beihilfenrecht derzeit im Fluss ist und daher zum gegenwartigen Zeitpunkt
(Oktober 2013) hierzu keine abschlieRenden Aussagen mdoglich sind. Dies gilt insbesondere
mit Blick auf die laufenden Aktivitaten der EU-Kommission zur beihilferechtlichen Uberpri-
fung der besonderen Ausgleichsregelung des EEG; auch ist abzuwarten, ob die in der Kon-
sultation befindlichen neuen Leitlinien zu Umwelt- und Energiebeihilfen, die voraussicht-
lich im ersten Quartal 2014 erlassen werden, mehr Klarheit schaffen werden. Es ist daher
ratsam, das Optionsmodell noch einmal anhand der Endfassung dieser neuen beihilferechtli-
chen Leitlinien zu Uberprifen.

Im Einzelnen kommen wir nach unionsrechtlicher Prifung zu folgenden Ergebnissen:

e Das Verglutungssystem des EEG stellt nach derzeitiger Sach- und Rechtslage keine
Beihilfe im Sinne von Art. 107 Abs. 1 AEUV dar. Dies gilt auch fur die Besondere Aus-
gleichsregelung geman 8§ 40 ff. EEG. Dies folgt aus der PreussenElektra-Entscheidung
des EuGH, die auch nach der Essent-Entscheidung des EuGH weiterhin gilt. Angesichts
der aktuellen Aktivitaten der EU-Kommission zur beihilferechtlichen Uberprufung des
EEG erscheint in Zukunft allerdings eine andere Beurteilung nicht ausgeschlossen.

e Derzeit lasst sich noch keine rechtssichere Aussage darlber treffen, ob die Verein-
barkeit der EEG-Einspeisevergutung mit den Regelungen des européaischen Priméar-
rechts auch dann noch gegeben sein wird, wenn der Anteil von EE-Strom am nationalen
Bruttoendenergieverbrauch die verbindlichen Ziele Ubersteigen sollte. Bei Ubererfiil-
lung der Ziele ware der grenziiberschreitende Handel in einem Ausmal eingeschrankt,
der mit der Warenverkehrsfreiheit nicht mehr ohne weiteres vereinbar ware. Hier wére
eine européaische Regelung sinnvoll, um den grenziberschreitenden Wettbewerb im
Binnenmarkt zu gewéhrleisten bzw. wettbewerbskonforme Ausnahmen zu erméglichen.

e Das geltende Modell der EEG-Einspeisevergitung verstoft nicht gegen die Waren-
verkehrsfreiheit gemanR Art. 34 AEUV. Selbst wenn man einen Eingriff bejahte, ware
dieser nach der derzeitigen Sach- und Rechtslage jedenfalls unter den Gesichtspunkten
des Umweltschutzes und des Schutzes der 6ffentlichen Gesundheit gerechtfertigt, die zu
den zwingenden Interessen des Allgemeinwohls gehdren. Auch diesbeziiglich ist aber
eine andere Beurteilung in der Zukunft denkbar, sollte sich der EuGH neu positionieren.

e Raumlich differenzierte Einspeisevergutungen sind unionsrechtlich grundsatzlich un-
bedenklich. Konkrete unionsrechtliche Vorgaben hierzu gibt es nicht. Der nationale Ge-
setzgeber hat zu Lenkungs- und Steuerungszwecken einen weiten Gestaltungs-
spielraum; es muss nur der Kreis der von einer Malinahme Begunstigten sachgerecht
abgegrenzt sein. Standortdifferenzierte Vergitungssatze muissen transparent und sach-
dienlich sein. Sofern dartber hinaus auch weiterhin die finanziellen Lasten aus einer re-
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gional differenzierten Forderung Uber ein bundesweites Ausgleichssystem verteilt wer-
den, liegt schon im Grundsatz kein Verstol3 gegen das Diskriminierungsverbot vor.

e Riuckwirkungen auf die GroBhandelspreise in den Nachbarlandern, die sich mittelbar
aus dem deutschen EE-Vergutungssystem ergeben, unterliegen keinen unionsrechtli-
chen Vorgaben; diese Marktwirkungen spielen sich im unregulierten Bereich ab. Hier
kommt eine (EU-kartell-)rechtliche Prifung nur in Betracht, wenn konkrete Anhaltspunk-
te dafiir bestehen, dass einzelne Marktteilnehmer sich am Strommarkt missbréauchlich
verhalten; dies ist mit Blick auf die Erzeugung von EE-Strom und seine Einspeisung in
das deutsche Netz nicht ersichtlich.

e Der Einsatz von Phasenschiebern zum Erhalt der Systemsicherheit in benachbarten
Ubertragungsnetzen steht sowohl in Einklang mit der Stromhandelsverordnung als auch
mit der Warenverkehrsfreiheit. Sofern man einen Eingriff gemaf Art. 34 AEUV anneh-
men wirde, ware dieser im 6ffentlichen Interesse gerechtfertigt.

e Eine nationale Regelung zur Abschaffung negativen Strompreise unterliegt keinen
unionsrechtlichen Grenzen. Die nationalen Vorgaben in der
Ausgleichsmechanismusausfiuihrungsverordnung zur Begrenzung der negativen Preise
haben kein unionsrechtliches Vorbild; zwingende unionsrechtliche Vorgaben gibt es
nicht. Angesichts der regionalen Kooperationen im Stromhandel, insbesondere zwischen
Deutschland, Osterreich und Frankreich sowie der einheitlichen Preiszonen wére es al-
lerdings ratsam, eine gemeinsame Preisuntergrenze von ,Null® flir den Stromgrof3han-
del auf der Grundlage einer gemeinsamen vertraglichen Vereinbarung zwischen den be-
teiligten Staaten und Akteuren vorzusehen.

e Nach derzeitiger Sach- und Rechtslage ist die Ausschreibung von Offshore-Windkraft-
Kapazitaten in Deutschland mit dem Unionsrecht vereinbar. Dies gilt unabhangig da-
von, ob fir die Ubrigen Erneuerbaren Energien ein Vergiltungsmechanismus mit festen
Vergutungssatzen erhalten bliebe. Nach derzeit geltendem nationalen Recht ware ein
Ausschreibungsmodell nur unter den engen Voraussetzungen des § 53 EnWG zulassig,
namlich zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit. Daher misste der nationale Ge-
setzgeber im deutschen Recht zunachst durch eine vollstdndige Umsetzung des Richtli-
nienrechts die Voraussetzungen fir ein Ausschreibungsmodell schaffen.

C. Rechtliche Analyse

I. Stand der EU-Politik zur Férderung Erneuerbarer Energien

Die deutsche Energiewende wird auf europaischer Ebene unter verschiedenen Aspekten
diskutiert: Insbesondere wird geprift, ob nationale Forderregelungen fur Erneuerbare Ener-
gien sowie Beglnstigungen fur die nationale Industrie mit dem Unionsrecht, namentlich mit
dem Beihilfenrecht vereinbar sind. Aber auch das grundsatzliche Thema einer mdglichen
Harmonisierung von Modellen zur Forderung Erneuerbarer Energien wird seit einigen Mona-
ten wieder verstarkt behandelt.

Eine europarechtliche Regulierung Erneuerbarer Energien gibt es seit 2001 in Gestalt der
sog. Erneuerbare-Energien-Richtlinie.’® Am 25.06.2009 ist eine neue Erneuerbare-

196 Richtlinie 2001/77/EG v. 27.1.2001 zur Forderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energiequellen im

Elektrizitatsbinnenmarkt.
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Energien-Richtlinie in Kraft getreten, die die Richtlinie aus dem Jahr 2001 ablést (,EE-
Richtline*)'””. Zwar gab es bereits seit Langerem Bemiihungen zur Neuregelung des
Rechtsrahmens flr Erneuerbare Energien auf europaischer Ebene. Entscheidend fir eine
Neuregelung waren jedoch schlie3lich die unter deutscher Ratsprasidentschaft im Frihjahr
2007 gefassten Beschlisse des Europdischen Rats zu einer integrierten Energie- und Kili-
mapolitik.

In der jingeren Vergangenheit haben sich sowohl die EU-Kommission als auch das Européi-
sche Parlament fir eine Reform des Fordersystems fiir Erneuerbare Energien ausge-
sprochen und unter anderem die Forderung erhoben, dass die nationalen Forderregelungen
fur Erneuerbare Energien auf européischer Ebene abgestimmt werden sollten. Dabei nutzt
die EU-Kommission das Instrument der ,Leitlinien®, um ihren politischen Vorstellungen eine
verbindliche Form zu geben. Hierbei handelt es sich um verbindliche Rahmenvorgaben, auf
deren Umsetzung die Mitgliedstaaten hinzuwirken haben: Nach Art. 4 Abs. 3 EUV sind sie
verpflichtet, sich aller MalBnahmen zu enthalten, die die Erreichung der in den Leitlinien ent-
haltenen Ziele verhindern oder erschweren.'® Eine unmittelbare Rechtswirkung entfalten
diese Leitlinien allerdings nicht.**®

1. Entwurf von Leitlinien der Europadischen Kommission betreffend beste Praktiken
und einschlagige Erfahrungen im Zusammenhang mit Férderregelungen

Die EU-Kommission hat am 06.06.2012 die Mitteilung ,Erneuerbare Energien — ein wichtiger
Faktor auf dem europaischen Energiemarkt‘ veréffentlicht. Dort stellte sie fest, dass unter-
schiedliche nationale Forderregelungen auf der Grundlage unterschiedlicher Anreize zu
Markthemmnissen fihren und die Marktakteure davon abhalten konnen, grenziberschrei-
tend tatig zu werden, wodurch mdglicherweise ,die kommerzielle Entwicklung® behindert
werde. Um ein abgestimmtes Vorgehen in allen Mitgliedstaaten sicherstellen und Marktver-
zerrungen zu beseitigen, plant die Kommission die Ausarbeitung von Leitlinien, die beste
Praktiken, einschlagige Erfahrungen sowie erforderlichenfalls die Reform der Férderregelun-
gen zum Gegenstand haben, um zu einer groleren Koharenz der nationalen Vorgehenswei-
sen beizutragen und eine Fragmentierung des Binnenmarktes zu vermeiden.**

In dem am 27.03.2013 veroffentlichten ersten Fortschrittsbericht ,,Erneuerbare Ener-
gien“ geht die Kommission davon aus, dass aufgrund der herausragenden Rolle der finanzi-
ellen Forderprogramme und angesichts der Bedeutung und Kosten der Nutzung erneuerba-
rer Energien Anstrengungen zur Reform der Forderregelungen dringend erforderlich seien,
um sicherzustellen, dass die Forderregelungen zwecks Bertlicksichtigung sinkender Techno-
logiekosten regelméRig und schnell genug angepasst werden und die Erzeuger von erneu-
erbaren Energien besser in den Energiemarkt integriert werden. Dies kénne beispielsweise
durch den Wechsel von Einspeisevergitungen zu Einspeisepramien oder -quoten und
durch Ausschreibungen zur Vermeidung von Uberkompensierungen erfolgen.*™* Damit hat

107 Richtlinie 2009/28/EG v. 23.4.2009 zur Forderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen und zur

Anderung und anschlieRenden Aufhebung der Richtlinien 2001/77/EG und 2003/30/EG (ABI. EG Nr. L 140, S.
16ff.).

198 callies, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art. 171, Rn. 3.

199 callies, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, Art. 107, Rn. 4 m.w.N.

19 \vitteilung der Kommission an das Europaische Parlament, den Rat, den Europaischen Wirtschafts- und Sozi-
alausschuss und den Ausschuss der Regionen — Erneuerbare Energien: ein wichtiger Faktor auf dem européi-
schen Energiemarkt vom 06.06.2012, S. 5 ff.

MBericht der Kommission an das Europdische Parlament, den Rat, den Européischen Wirtschafts- und Sozial-
ausschuss und den Ausschuss der Regionen — Fortschrittsbericht ,Erneuerbare Energien“ vom 27.03.2013.
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die Kommission angedeutet, welchen Weg sie praferiert. Konkrete Vorgaben fir bestimmte
Modelle auf unionsrechtlicher Ebene sind dabei denkbar, dirften aber wegen der Vielfalt der
bestehenden nationalen Ansatze politisch nur schwer durchsetzbar sein.

In seiner EntschlieBung vom 21.05.2013 hat das Européaische Parlament diesen Entwurf
fur Leitlinien zur Reform der Forderregelungen begrif3t und darauf hingewiesen, dass die
Mitgliedstaaten derzeit die erneuerbaren Energietrager unter hdchst unterschiedlichen admi-
nistrativen Rahmenbedingungen férdern.'*” Dies verscharfe ihre ungleichméRige Entwick-
lung, solange angesichts der voneinander abweichenden regionalen Wettbewerbsvorteile
das Potenzial fur die Entwicklung erneuerbarer Energietrager durch die technischen, nicht-
technischen und natlrlichen Gegebenheiten unterschiedlich sei. Anreize flr Investitionen in
erneuerbare Energietrdger missten dort geschaffen werden, wo sie das groR3te Potenzial
aufweisen, um einen effizienten Einsatz 6ffentlicher Mittel zu gewaébhrleisten. Die Verflgbar-
keit 6ffentlicher und privater Finanzmittel, die fiir die Forderung erneuerbarer Energietrager
eingesetzt wirden, variiere jedoch stark. Dort, wo Marktunvollkommenheiten existieren oder
wo Hersteller nur begrenzte Moglichkeiten hatten, sich eine marktbasierte Finanzierung zu
sichern, solle der Zugang zu mehr Kapital flr erneuerbare Energietrager erleichtert werden.

2. Entwurf von Leitlinien fur Umwelt- und Energiebeihilfen der EU-Kommission

Die EU-Kommission hat sich dieses Themas auch aus der beihilferechtlichen Perspektive
angenommen. Sie beabsichtigt eine Novellierung der noch bis Ende 2013 geltenden
Umweltbeihilfeleitlinien® und will den Energiesektor kiinftig starker in den Blick neh-
men.'** Staatliche Beihilfen sind laut EU-Gesetzgebung grundsétzlich verboten und werden
nur in Ausnahmeféllen genehmigt. Die Leitlinien der Kommission legen Kriterien und Bedin-
gungen fest, nach denen staatliche Beihilfen gerechtfertigt sein kénnen, um die europai-
schen Ziele zum Umwelt- und Klimaschutz zu erreichen. Nunmehr sollen die aktuellen Re-
geln harmonisiert und vereinfacht werden. Die Forderung Erneuerbarer Energien soll ver-
starkt einbezogen werden. Auch MalRnahmen zur System- und Versorgungssicherheit, wie
beispielsweise Kapazitatsmechanismen, kénnten kiinftig einer beihilferechtlichen Uberprii-
fung unterliegen.

Ausgangspunkt der Uberlegungen ist stets das Prinzip der Technologieneutralitat. Den
Mitgliedstaaten soll es jedoch auch erméglicht werden, bislang noch nicht marktfahige Tech-
nologien zu férdern, wobei das Prinzip der Kosteneffizienz und moégliche Synergien zu be-
ricksichtigen sind. Die EU-Kommission strebt eine starkere Wettbewerbsorientierung der
Erneuerbare-Energien-Fordersysteme an. Wesentlicher Inhalt der geplanten Beihilferegeln
ist daher die Bewertung eines Auktionsverfahrens fir Erneuerbare Energien, um die Forde-
rung fur neuinstallierte Erneuerbare-Energien-Anlagen auf ein Minimum zu begrenzen. Dabei
soll ein Mengendeckel fir bestimmte Regionen und spezielle Technologien vergeben wer-
den. Als Forderung wird keine feste Einspeisevergltung, sondern ein Investitionszuschuss
Uber die Laufzeit der Anlage vorgeschlagen. Bieterverfahren sollen allen Mitgliedslandern

12 EntschlieBung des Europaischen Parlaments uber aktuelle Herausforderungen und Chancen fiir erneuerbare

Energietrager auf dem européischen Energiebinnenmarkt vom 21.05.2013.

13| eitlinien der Gemeinschaft fiir staatliche Umweltschutzbeihilfen® aus dem Jahr 2008, geltend bis Ende 2014.
114 Das Konsultationspapier ,Environmental and Energy Aid Guidelines 2014-2020“ der EU-Kommission vom 11.
Marz 2013 ist im Internet abrufbar unter:
http://ec.europa.eu/competition/state_aid/legislation/environmental_aid_issues_paper_en.pdf (Stand:
23.09.2013). Hierbei handelt es sich um ein Arbeitspapier, das nicht die offizielle Kommissionsmeinung wieder-
gibt.
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der europaischen Wirtschaftszone offenstehen. So sollen garantierte Betriebsbeihilfen in
einem echten wettbewerblichen und technologieoffenen Bieterverfahren vergeben werden.

Ein Leitlinien-Entwurf wurde im Sommer 2013 erstmalig offentlich konsultiert; eine weitere
Fassung wird voraussichtlich im Oktober 2013 zur Konsultation gestellt. Mit der formellen
Verabschiedung ist im ersten Quartal 2014 zu rechnen. Insgesamt gesehen diirften diese
neuen Leitlinien fir Umwelt- und Energiebeihilfen zu mehr Rechtssicherheit mit Blick auf die
Beurteilung sowohl bestehender als auch neuer nationaler Fordermodelle fuhren. Es ist da-
her ratsam, mdgliche neue Modelle der EE-Férderung anhand der Endfassung dieser neuen
beihilferechtlichen Leitlinien zu Gberprifen.

II. Unionsrechtliche Grenzen fir das EEG-Vergltungssystem

Netzbetreiber sind nach den Regelungen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (,EEG*)'*

verpflichtet, Anlagen zur Erzeugung von Strom aus Erneuerbaren Energien unverziglich
vorrangig an ihr Netz anzuschlieen, das gesamte Angebot von Strom aus Erneuerbaren
Energien abzunehmen, zu Ubertragen und zu verteilen. Fir die Vergutung des EE-Stroms
legt das EEG fixe Einspeisetarife fur die jeweilige Art der Erneuerbaren Energie fest. Es stellt
sich die Frage, ob das derzeitige EEG-Vergiutungssystem mit dem Unionsrecht vereinbar ist.
Der Schwerpunkt der Prifung liegt dabei (1.) auf der Vereinbarkeit mit den Beihilfevorschrif-
ten des AEUV (Vertrag Uber die Arbeitsweise der Europdischen Union) sowie (2.) auf der
Frage der Vereinbarkeit des Einspeisevergitungssystems mit der Warenverkehrsfreiheit (Art.
34 AEUV). SchliefZlich wird untersucht, ob das gefundene Ergebnis bei stetig wachsendem
Marktanteil des Erneuerbare-Energien-Stroms (,EE-Stroms®) einer Neubewertung bedarf
(3.). Zu guter Letzt erfolgt ein Ausblick auf die aktuellen Entwicklungen auf europaischer
Ebene, die zukinftig eine rechtliche Neubewertung der Vereinbarkeit des EEG-
Vergutungssystems mit dem Unionsrecht erforderlich machen kénnte (4.).

1. Vereinbarkeit des EEG-Vergutungssystems mit dem Beihilfenrecht der EU

In der juristischen Literatur war lange umstritten, ob ein Mindestpreissystem, wie es das EEG
vorsieht, mit den Vorgaben des Europaischen Beihilfenrechts vereinbar ist. Art. 107 Abs. 1
AEUV bestimmt: ,Soweit in diesen Vertrdgen nicht etwas anderes bestimmt ist, sind staatli-
che oder aus staatlichen Mitteln gewéhrte Beihilfen gleich welcher Art, die durch die Beglins-
tigung bestimmter Unternehmen oder Produktionszweige den Wettbewerb verfalschen oder
zu verfalschen drohen, mit dem Binnenmarkt unvereinbar, soweit sie den Handel zwischen
Mitgliedsstaaten beeintréachtigen.“

a) PreussenElektra-Entscheidung des EuGH

Im Schrifttum gab es anfangs unterschiedliche Auffassungen dartiber, ob die Vergitungs-
pflicht des EEG mit den festgelegten Einspeisetarifen eine solche Beihilfe darstellt. Am
13.03.2001 urteilte dann der Europaische Gerichtshof (nachfolgend ,EuGH®) in der Rechts-
sache PreussenElektra,"*® dass eine Verpflichtung zur Abnahme von Strom aus Erneuerba-
ren Energiequellen zu Mindestpreisen, wie sie auch das EEG vorsieht, den Erzeugern dieser
Stromart zwar einen wirtschaftlichen Vorteil verschaffe, dass jedoch nur solche Vorteile als
Beihilfen im Sinne des EG-Vertrags anzusehen seien, die unmittelbar oder mittelbar aus
staatlichen Mitteln gewahrt werden. Die Verpflichtung privater Elektrizitatsversorgungsun-
ternehmen zur Abnahme von Strom aus Erneuerbaren Energiequellen zu festgelegten Min-

M5 EEG vom 25.10.2008 in der Fassung vom 28. Juli 2011, in Kraft seit dem 1.1.2012, BGBI. | S. 1634.
18 EUGH, Urt. v.13.03.2001, Rs. C-379/98 («PreussenElektra»), Slg. 1 2001, S. 2099ff.
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destpreisen fiihre nicht zu einer unmittelbaren oder mittelbaren Ubertragung staatlicher Mittel
auf die Unternehmen, die diesen Strom erzeugen.

Dem PreussenElektra-Urteil lag zwar das frihere deutsche Stromeinspeisungsgesetz zu-
grunde. Das EEG entspricht aber — soweit fur die beihilfenrechtliche Beurteilung relevant —
der Konstruktion des Stromeinspeisungsgesetzes. Die Feststellungen des EuGH zum
Stromeinspeisungsgesetz lassen sich somit auf das EEG ubertragen, weshalb die EU-
Kommission bereits feststellt hat,*'’ dass das EEG keine staatliche Beihilfe darstellt.

b) Essent-Entscheidung des EuGH

Im Jahr 2008 entschied dann der EUGH in der Rechtssache Essent''®, dass eine Abgabe,
die seitens der niederlandischen Netzbetreiber von ihren Kunden zum Zwecke der Deckung
nicht marktkonformer Kosten erhoben und an eine vom Gesetzgeber bestimmte Gesellschaft
abgefuhrt wurde, eine Beihilfe darstelle. Diese Abgabe wurde seitens der Elektrizitatskunden
an den jeweiligen Netzbetreiber gezahlt, welcher diese wiederum an eine gemeinsame Toch-
tergesellschaft der vier niederlandischen Erzeugungsunternehmen namens SEP abfiihren
musste. Der EUGH entschied, dass es sich um eine einseitig auferlegte staatliche Belastung
handele, die eine Abgabe und somit eine Beihilfe darstelle. Damit stellte sich die Frage, ob
die Essent-Entscheidung des EuGH eine beihilferechtliche Neubewertung des EEG-
Vergitungssystems erforderlich macht.

Wie die Darstellung des der Essent-Entscheidung zugrundeliegenden Sachverhalts zeigt,
wurde in den Niederlanden ein privates Unternehmen (SEP) mit einer wirtschaftlichen
Dienstleistung betraut, namlich mit der Einnahme von Tarifaufschlagen. Auch aufgrund die-
ses Betrauungsaktes seitens des niederlandischen Staates nahm der EUGH einen beihilfere-
levanten staatlichen Einfluss auf den Mittelfluss an. Das Vergitungssystem des EEG betrifft
hingegen einen grundséatzlich anders gelagerten Sachverhalt: Das EEG verpflichtet private
Elektrizitatsversorgungsunternehmen zur Abnahme von Strom aus Erneuerbaren Energie-
quellen zu festgelegten Mindestpreisen. Die daraus resultierenden Kosten werden im Zuge
des bundesweiten Ausgleichsmechanismus an die Letztverbraucher versorgenden Elektrizi-
tatsversorgungsunternehmen weitergereicht, die die Kosten wiederum auf die Endverbrau-
cher abwalzen. Anders als im Fall Essent sind diese Unternehmen nicht mit der Verwaltung
staatlicher Mittel beauftragt, sondern miissen ihre privaten finanziellen Mittel einsetzen.™® Im
Vergutungssystem des EEG kommt es daher also, anders als bei der 6ffentlichen Abgabe im
Falle Essent, gerade nicht zu einer unmittelbaren oder mittelbaren Ubertragung staatlicher
Mittel auf Unternehmen.*?°

c) Ausgleichsmechanismus ab dem Jahr 2010

Diese rechtliche Einschatzung kénnte durch die zum 1. Januar 2010 neugefasste vierte Stu-
fe des bundesweiten Ausgleichsmechanismus'' des EEG zu uberdenken sein. Die UNB
verkaufen den EE-Strom seither vollstdndig am Spot-Markt der Strombdérse; eine physikali-
sche Weiterwalzung von EE-Strom erfolgt nicht mehr.

7 Entscheidung KOM v. 22.05.2002, Beihilfe-Nr. NN 27, 2000, ABI. C 164/5 v. 10.07.2000.

18 EYGH, Urt. v. 17.07.2008, Rs. C-206/06 («Essent Network Noord»), Slg. 2008, 1-5497, Rn. 66, 40ff.

19 EuGH, Urt. v. 17.07.2008, Rs. C-206/06 («Essent Network Noord»), Slg. 2008, 1-5497, Rn. 74.

120 50 auch Kahles/Stehle/Pause/Miiller, Stiftung Umweltenergierecht, EEG und Beihilfe, Kurziiberblick tiber
aktuelle Fragestellungen aus rechtlicher Sicht vom 11. Méarz 2013, S. 4.

2L Der bundesweite Ausgleichsmechanismus wird durch die ,Verordnung zur Weiterentwicklung des bundeswei-
ten Ausgleichsmechanismus” (AusgiMechV) und der sie flankierenden Ausfuhrungsverordnung geregelt.
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Der Wegfall der physikalischen Wélzung und somit des bisherigen privatrechtlichen Leis-
tungs-Gegenleistungs-Verhaltnisses zwischen Ubertragungsnetzbetreiber und Elektrizitats-
versorgungsunternehmen (,Strom gegen Geld“) andert die beihilferechtliche Bewertung des
EEG-Vergiitungssystems jedoch nicht."?> Denn nunmehr iibernehmen die UNB nach § 37
EEG die Vermarktung des EE-Stroms und damit - anstelle der Energieversorgungsunter-
nehmen - die Integration in das Elektrizitatswirtschaftssystem. Das privatrechtliche Leis-
tungs-Gegenleistungs-Verhaltnis zwischen dem Ubertragungsnetzbetreiber und dem Elektri-
zitatsversorgungsunternehmen wurde somit lediglich durch das in 8 37 EEG normierte,
ebenfalls privatrechtlich zu beurteilende Austauschverhaltnis zwischen dem UNB und dem
Anlagenbetreiber ersetzt.

d) Besondere Ausgleichsregelung nach 88 40 ff. EEG

Im Zusammenhang mit der Frage, ob das EEG-Vergitungssystem beihilfenkonform ist, hat
sich die EU-Kommission jingst mit der Besonderen Ausgleichsregelung nach 88 40ff. EEG
beschéftigt. Nach § 40 Abs. 1 EEG begrenzt das Bundesamt fur Wirtschaft und Ausfuhrkon-
trolle (BAFA) auf Antrag fur eine Abnahmestelle die EEG-Umlage, die von Elektrizitatsver-
sorgungsunternehmen an Letztverbraucher, die stromintensive Unternehmen des produzie-
renden Gewerbes mit hohem Stromverbrauch oder Schienenbahnen sind, weitergegeben
wird, sofern die gesetzlichen Voraussetzungen (88 41, 42 EEG) vorliegen. Die Mindererlose
der Besonderen Ausgleichsregelung werden auf die nicht privilegierten Letztverbraucher
umgelegt, die in der Folge eine héhere EEG-Umlage zu leisten haben. Im Jahr 2012 war
erstmalig die EEG-Umlage hdher als der durchschnittliche Borsenpreis fur Strom. Dies zeigt,
welche erheblichen Auswirkungen sich aus der EEG-Umlage fiur die stromintensive Industrie
ergeben, insbesondere soweit sie im internationalen Wettbewerb steht. Vor diesem Hinter-
grund liegt eine beihilferechtliche Wirdigung der Besonderen Ausgleichsregelung nahe.

aa) Beginstigung

Beihilfen sind freiwillige Beglinstigungen von Unternehmen, soweit sie nicht durch eine
marktgerechte Gegenleistung des Beglnstigten kompensiert werden. Darunter fallen nicht
nur finanzielle Zuschisse, sondern jede Entlastung von Kosten, die ein Unternehmen norma-
lerweise zu tragen hat.'*® Die besondere Ausgleichsregelung ist problemlos unter das Tatbe-
standsmerkmal ,Beglnstigung“ zu subsumieren, denn sie gewahrt eine Befreiung von einer
Belastung, die den Ubrigen Stromkunden durch die EEG-Umlage auferlegt wird.

bb) Selektivitat

Die Begunstigung muss bestimmten Unternehmen oder Produktionszweigen zugute kom-
men."®* Auch dieses Tatbestandsmerkmal ist erfiillt, da die besondere Ausgleichsregelung
den industriellen Stromkunden, was neben Unternehmen des produzierenden Gewerbes
auch Schienenbahnen einschlief3t, zugute kommt.

cc) Verfalschung des Wettbewerbs und Beeintréchtigung des Handels

Durch die Beglnstigung muisste eine Verfalschung des Wettbewerbs und die Beeintrachti-
gung des Handels zumindest drohen. Dabei reicht die bloRe Eignung der MaRnahme aus.?®
Eine Wettbewerbsverfalschung liegt in der tatsdchlichen oder potentiellen Verbesserung der

122 Hierzu vgl. Kahles/Stehle/Pause/Miiller, Stiftung Umweltenergierecht, EEG und Beihilfe, Kurziiberblick tiber

aktuelle Fragestellungen aus rechtlicher Sicht vom 11. Marz 2013.
123 Gejger/Kahn/Kotzur, EUV/AEUV, Art. 107 AEUV, Rn. 8.

124 Callies/Ruffert, Art. 107 AEUV, Rn. 25.

125 Geiger/Kahn/Kotzur, EUV/AEUV, Art. 107 AEUV, Rn. 16.
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Wettbewerbssituation des beginstigten Unternehmens gegeniber bestehenden anderen
Unternehmen oder in der Erschwerung des Marktzutritts fir neue Unternehmen.'”® Die als
Folge der Besonderen Ausgleichsregelung eintretende Entlastung von Unternehmen von
den Strombezugskosten erfillt das Merkmal einer potentiellen Verfélschung des Wettbe-
werbs.

Eine Beeintrachtigung des Handels zwischen Mitgliedstaaten liegt vor, wenn die Beihilfe
durch die wettbewerbsverfalschende Beglnstigung bestimmter Unternehmen den Handel
beeinflusst, indem die Einfuhr oder die Ausfuhr erleichtert bzw. kehrseitig fur die Konkurren-
ten erschwert wird.'?” Entscheidend ist dabei allein, dass sich der innergemeinschattliche
Verkehr anders entwickelt oder entwickeln kdnnte als ohne die Beihilfengewahrung. Im
Rahmen der Besonderen Ausgleichsregelung werden insbesondere groRe Stromverbraucher
des produzierenden Gewerbes beglinstigt. Diese befinden sich im Wettbewerb zu Unter-
nehmen der gleichen Industriezweige (etwa Chemie, Eisen, Stahl) in anderen Mitgliedstaa-
ten. Fraglich ist jedoch, ob die stromintensiven Industrien durch diese Privilegierung aus
grenziuberschreitender Perspektive zwingend eine Starkung ihrer Wettbewerbsposition ge-
genuber ihren Wettbewerbern erfahren Denn die Besondere Ausgleichsregelung reduziert
auch einen Wettbewerbsnachteil, namlich die Zahlung der EEG-Umlage, die Wettbewerber
in anderen Mitgliedsstaaten ggf. nicht leisten. Insoweit kénnte man die besondere Aus-
gleichsregelung der 88 40 ff. EEG lediglich als Angleichung der Wettbewerbsbedingun-
gen qualifizieren.’® Letztendlich kann dies aber dahin stehen, denn jedenfalls ist die Beson-
dere Ausgleichsregelung keine staatliche oder aus staatlichen Mitteln gewéhrte Beihilfe.

dd) Staatliche oder aus staatlichen Mitteln gewéhrte Beihilfe

Aus staatlichen Mitteln gewahrt sind alle Beihilfen, die unmittelbar oder mittelbar durch
staatliche Hoheitstrager veranlasst werden, unabhangig vom rechtlichen Status der ge-
wahrenden Stelle.*® Die Rechtsbeziehungen zwischen den Beteiligten im Rahmen der EEG-
Umlage und der Besonderen Ausgleichsregelung sind allerdings rein privatrechtlicher Natur.
Die Mittelflisse werden nur zur Finanzierung der gesetzlich festgelegten Vergitung von EE-
Strom verwendet, ein dartber hinausgehender Finanzierungszweck liegt nicht vor. Bei der
Befreiung von der EEG-Umlage handelt es sich um ein zwar gesetzlich indiziertes, aber letzt-
lich allein durch die Marktteilnehmer finanziertes Umlagesystem.** Der Beihilfetatbestand
des Art. 107 AEUV ist damit nicht erfullt.

e) Aktuelle Entwicklungen

Im November 2012 hatte die EU Kommission angekiindigt, samtliche Verglnstigungen fir
stromintensive deutsche Unternehmen zu Uberprifen und dabei ausdriicklich auch die Be-
sondere Ausgleichsregelung genannt.’*'. Im Méarz 2013 hat sie ein férmliches Beihilfeverfah-
ren allein wegen der Netzentgeltbefreiung nach § 19 Abs. 2 StromNEV er6ffnet, wobei aber
die Besondere Ausgleichsregelung nach 88 40 EEG nicht in das Verfahren einbezogen wur-
de. Im Juli 2013 kindigte sie sodann an, nach der Sommerpause dariber zu entscheiden,

126

127 Geiger/Kahn/Kotzur, EUV/AEUV, Art. 107 AEUV, Rn. 15.

Callies/Ruffert, Art. 107 AEUV Rn. 36.

128 Hierzu Schlacke/Kroger, Europarechtliche Fragen deutscher Forderinstrumente fiir Erneuerbare Energien, S.
75.

129 Gejger/Kahn/Kotzur, EUV/AEUV, Art. 107, Rn. 12.

%0 50 auch Greinacher ER 2013, 97, 100.
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ob sie gegen die Bundesrepublik Deutschland ein férmliches Beihilfeverfahren wegen der
Besonderen Ausgleichsregelung, eroffnen wird; diese Entscheidung steht noch aus.

f)  Ergebnis

Das Vergutungssystem des EEG stellt nach derzeitiger Sach- und Rechtslage keine Beihilfe
im Sinne von Art. 107 Abs. 1 AEUV dar. Dies folgt aus der PreussenElektra-Entscheidung
des EuGH, die auch nach der Essent-Entscheidung weiterhin gilt, wie der EuGH in seiner
Entscheidung Essent ausdricklich ausfuhrt:

~Ebenso unterscheidet sich die in Rede stehende MalRnahme von derjenigen, um die es im
Urteil vom 13. Mérz 2001, PreussenElektra (C-379/98, Slg. 2001, 1-2099), ging, in dem der
Gerichtshof in Randnummer 59 entschieden hat, dass die Verpflichtung privater Elektrizitats-
versorgungsunternehmen zur Abnahme von Strom aus Erneuerbaren Energiequellen zu
festgelegten Mindestpreisen nicht zu einer unmittelbaren oder mittelbaren Ubertragung staat-
licher Mittel auf die Unternehmen, die diesen Strom erzeugen, fuhrt. In diesem Fall waren die
Unternehmen nicht vom Staat mit der Verwaltung staatlicher Mittel beauftragt worden, son-
dern zur Abnahme unter Einsatz ihrer eigenen finanziellen Mittel verpflichtet.“*>

Insbesondere dirfte auch die Besondere Ausgleichsregelung der 88 40 ff. EEG mit dem
Unionsrecht vereinbar sein: Die Beglnstigung stellt mangels Vorliegens des Kriteriums der
,Staatlichen Mittel“ nach derzeitiger Sach- und Rechtslage keine Beihilfe im Sinne von Art.
107 Abs. 1 AEUV dar. Da das EEG-Vergltungssystem jedoch im Fokus der EU-Kommission
steht, die in Kirze Uber die Einleitung eines foérmlichen Beihilfeverfahrens entscheiden wird,
ist ein Paradigmenwechsel grundsatzlich denkbar.

2. Vereinbarkeit des EEG-Verglutungssystems mit der Warenverkehrsfreiheit

Neben der Beihilfenthematik stellt sich die Frage, ob die garantierten Einspeisetarife des
EEG mit der Warenverkehrsfreiheit (Art. 34 AEUV) vereinbar sind. Danach sind mengenma-
Bige Einfuhrbeschrankungen sowie Malinahmen gleicher Wirkung zwischen den Mitglied-
staaten verboten. Als MaRhahme gleicher Wirkung ist nach der Rechtsprechung des EuGH
jede Handelsregelung der Mitgliedstaaten anzusehen, die geeignet ist, den innergemein-
schaftlichen Handel unmittelbar oder mittelbar, tatséchlich oder potentiell zu behindern.**

Eine solche Beschrankung des freien Warenverkehrs sah der EuGH in seiner Preussen-
Elektra-Entscheidung darin, dass das EEG die Netzbetreiber bzw. Stromversorger und Ver-
braucher zum vorrangigen Anschluss von in Deutschland gelegenen Anlagen zur Erzeugung
von Strom aus Erneuerbaren Energien sowie zur vollstandigen Abnahme, Ubertragung und
Verteilung des angebotenen Stroms aus Erneuerbaren Energien verpflichtet und damit der
Erwerb von Energie aus anderen Mitgliedstaaten beschrankt werde.™*

Zunachst kénnte man bereits das Vorliegen eines Eingriffs in die Warenverkehrsfreiheit mit
der Begrindung ablehnen, dass die Stromvertriebsunternehmen zwar weiterhin per EEG-
Umlage an den Mehrkosten fur die Forderung von EE-Strom beteiligt seien, aber nach dem
neuen Ausgleichsmechanismus nicht mehr verpflichtet seien, den EE-Strom physikalisch von
ihren UNB in Hohe der jeweiligen EEG-Quote abzunehmen. Vielmehr kénnten sie den beno-

182 EuGH, Urt. v. 17.7.2008, Rs. C-206/06 («Essent Network Noord»), Slg. 2008, 1-5497, Rn. 74.
133 EUGH, Rs. 8/74 («Dassonville»), Slg. 1974, 837, Rn. 5.
134 EUGH, Urt. v. 13.03.2001, Rs. C-379/98 («PreussenElektra»), Slg. | 2001, S. 2099ff, Rn. 71.
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tigten Strom wieder frei am Markt beschaffen.™*® Selbst wenn dem aber nicht folgt und einen
Eingriff in die Warenverkehrsfreiheit mit der Begrindung bejaht, dass Begiinstigte des EEG
ausschlieBlich Stromerzeuger sind, deren Anlage in Deutschland belegen ist,"*® so ist der
Eingriff jedenfalls gerechtfertigt. Mitgliedstaatliche Ein- oder Ausfuhrbeschrankungen sowie
Mafnahmen gleicher Wirkung sind nach der Rechtsprechung des EuGH namlich zulassig,
wenn sie erforderlich sind, um zwingenden Interessen des Allgemeinwohls gerecht zu wer-
den (sog. Cassis-Formel).**’ Hierzu z&hlen der Schutz der 6ffentlichen Gesundheit sowie
der Umweltschutz.®® In der zuvor dargestellten PreussenElektra-Entscheidung sah der
EuGH die von ihm angenommene potentielle Behinderung des innergemeinschaftlichen
Handels dann auch mit der Begriindung, dass die Nutzung Erneuerbarer Energien dem Um-
weltschutz diene und zugleich die Gesundheit und das Leben von Menschen, Tieren und
Pflanzen bezwecke, als mit der Warenverkehrsfreiheit vereinbar an.**

In der Literatur ist die Vereinbarkeit des EEG-Vergutungsmechanismus mit der Warenver-
kehrsfreiheit nach wie vor umstritten. Insbesondere wird vertreten, dass die Besondere Aus-
gleichsregelung (88 40 ff. EEG) gegen Art. 34 AEUV verstol3e und deshalb nicht anwendbar
sei.” Da es aber seit dem Jahr 2010 anwendbaren EEG-Ausgleichsmechanismus keine
Verpflichtung zur Abnahme physikalischen Stroms mehr gibt, entfallen (zumindest potentiel-
le) Ruckwirkungen fir etwaige grenziberschreitende Strombeziige mit der Folge, dass be-
reits kein Eingriff in die Warenverkehrsfreiheit vorliegen durfte.**

Mit der Vereinbarkeit von Besonderer Ausgleichsregelung und Warenverkehrsfreiheit be-
schéftigt sich derzeit die EU-Kommission. Ein Paradigmenwechsel, der zu einer anderen
rechtlichen Beurteilung fihren kdnnte, ist daher auch in Bezug auf Art. 34 AEUV denkbar.

3. Wirde der Anstieg des Anteils an EE-Strom eine Neubewertung erfordern?

Vor dem Hintergrund des stetig wachsenden Anteils der Strommengen aus Erneuerbaren
Energien stellt sich die Frage, ob der EEG-Vergitungsmechanismus mit den Regelungen
des europaischen Primarrechts auch in Zukunft vereinbar sein wird. Denn der wachsende
Marktanteil von Strom aus Erneuerbaren Energien aus Deutschland fuhrt dazu, dass weniger
(EE-)Strom aus den benachbarten Mitgliedsstaaten in das deutsche Netz eingespeist wird.

Prifungsmafstab hierfir sind die Vorgaben der EE-Richtlinie sowie des primaren Unions-
rechts, insbesondere unter dem Blickwinkel der Warenverkehrsfreiheit. Die EE-Richtlinie
legt verbindliche nationale Mindestanteile Erneuerbarer Energien am Energieverbrauch
fest.” Allerdings enthalt sie kaum Vorgaben dazu, wie die nationalen Ziele erreicht werden
missen; den Mitgliedstaaten steht dies weitgehend frei.

Als wichtigste MalRnahme zur Umsetzung der Richtlinie werden Forderregelungen genannt.
Forderregelung ist gemal Art. 2 lit. k der EE-Richtlinie ein Instrument, eine Regelung oder
ein Mechanismus, das bzw. die bzw. der von einem Mitgliedstaat oder einer Gruppe von
Mitgliedstaaten angewendet wird und die Nutzung von Energie aus Erneuerbaren Quellen

135 50 etwa Danner/Theobald/Oschmann, Einfihrung zum EEG, Rn. 87 m.w.N.; Rostankowski/Oschmann, RdE

209, 361, 365.

1% & 2 Nr. 1 EEG.

137 EuGH, Rs. 120/78, Slg. 1979, 649 («Rewe/Bonusmonopolverwaltung fir Branntwein»).

138 pie Schutzgiiter finden sich nunmehr auch in Art. 36 AEUV.

1% EyGH, Urt. v.13.03.2001, Rs. C-379/98 («PreussenElektra»), Slg. 1 2001, S. 2099ff., Rn. 72ff.
140 Schmidt-PreuR, in: FS fur Salje 2013, S. 397 (414 m. w. N.).

141 50 auch Schmidt-PreuB, in: FS fir Salje 2013, S. 397 (414).

142 Anhang 1 Teil A der Erneuerbare-Energien-Richtlinie.
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dadurch fordert, dass die Kosten dieser Energie gesenkt werden, ihr Verkaufspreis erhdht
wird oder ihre Absatzmenge durch eine Verpflichtung zur Nutzung Erneuerbarer Energien
oder auf andere Weise gesteigert wird. Dazu zahlen u. a. Investitionsbeihilfen, Steuerbe-
freiungen oder -erleichterungen, Steuererstattungen, Foérderregelungen, die zur Nut-
zung Erneuerbarer Energiequellen verpflichten, einschlie3lich solcher, bei denen grine Zer-
tifikate verwendet werden, sowie direkte Preisstitzungssysteme einschlief3lich
Einspeisetarife und Pramienzahlungen. Das Einspeisetarifmodell, wie es im EEG nieder-
gelegt ist, ist eine solche Forderregelung im Sinne von Art. 2 lit. k der Erneuerbare-Energien-
Richtlinie.

Das nationale Gesamtziel fur den Anteil von Energie aus Erneuerbaren Quellen am End-
energieverbrauch im Jahr 2020 fur die Bundesrepublik Deutschland liegt gemafl? Anhang 1
der Erneuerbare-Energien-Richtlinie bei 18%. Forderregelungen im Sinne der Erneuerbare-
Energien-Richtlinie, zu denen auch Einspeisetarifmodelle wie das des EEG gehéren, die zur
Erreichung der verbindlichen nationalen Gesamtziele eingesetzt werden, sind daher grund-
satzlich mit dem Unionsrecht vereinbar. Dies gilt grundsatzlich auch dann, wenn dadurch
Erzeugern aus anderen Mitgliedstaaten der Absatz der von ihnen in den Nachbarlandern
erzeugten (Erneuerbaren) Energie innerhalb der Bundesrepublik Deutschland erschwert wird
bzw. sich der Absatzmarkt verringert. So fuhrt die EE-Richtlinie ausdricklich aus:

,Die Mehrheit der Mitgliedstaaten wendet Forderregelungen an, bei denen Vorteile aus-
schlieBlich fur in ihrem Hoheitsgebiet erzeugte Energie aus Erneuerbaren Quellen ge-
wahrt werden. Damit nationale Forderregelungen ungestort funktionieren kénnen, mussen
die Mitgliedstaaten deren Wirkung und Kosten entsprechend ihrem jeweiligen Potenzial kon-
trollieren koénnen, ein wichtiger Faktor bei der Verwirklichung des Ziels dieser Richtlinie be-
steht darin, das ungestorte Funktionieren der nationalen Foérderregelungen, wie nach der
Richtlinie 2001/77/EG, zu gewabhrleisten, damit das Vertrauen der Investoren erhalten bleibt
und die Mitgliedsstaaten wirksame nationale MafRnahmen im Hinblick auf die Erfullung der
Ziele konzipieren kénnen.“*

Daher ist der geltende EEG-Vergiutungsmechanismus, eine Fdrderregelung im Sinne der
EE-Richtlinie, grundsatzlich auch weiterhin mit Art. 107 AEUV und Art. 34 AEUV vereinbar.
Dies gilt jedenfalls solange, wie die verbindlichen Ziele der Bundesrepublik Deutschland, wie
sie in der EE-Richtlinie (18% bis 2020) und im EEG niedergelegt sind (35% bis 2020), noch
nicht erreicht sind.

Fur den Fall der ,Ubererfiillung“ der vorgenannten Ziele bedarf es hingegen einer vertieften
Uberprufung und Abwagung der zwingenden Interessen des Allgemeinwohls mit dem im
AEUV verankerten Wettbewerbsgedanken im Binnenmarkt. Dies folgt bereits aus Erwa-
gungsgrund Nr. 25 der EE-Richtlinie: Danach ist es ein Ziel der Richtlinie, die grenzuber-
schreitende Foérderung von Energie aus erneuerbaren Quellen zu erleichtern, ohne die nati-
onalen Forderregelungen zu beeintrachtigen. Um die Wirksamkeit der nationalen Forderre-
gelungen und der Mechanismen der Zusammenarbeit zu gewahrleisten, missen die Mit-
gliedstaaten die Moglichkeit haben, dartiber zu entscheiden, ob und in welchem Umfang ihre
nationalen Forderregelungen fur in anderen Mitgliedstaaten erzeugte Energie aus erneu-
erbaren Quellen gelten, und sich durch die Anwendung der in der vorliegenden Richtlinie
vorgesehenen Mechanismen der Zusammenarbeit dariiber einigen. Dieses Erfordernis muss
umso mehr gelten, je héher der Anteil des EEG-Stroms in einem Mitgliedstaat ist.

143 Erwagungsgrund 25 der Erneuerbare-Energien-Richtlinie.
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Da die Vereinbarkeit mit dem Unionsrecht vom Ausmal3 der in der Zukunft stattfindenden
Zusammenarbeit zwischen den Mitgliedstaaten, aber auch von den dann erreichten Anteilen
von EE-Strom am Strommix in den einzelnen Mitgliedstaaten abhangt, kdnnen wir derzeit
noch keine sichere Aussage dariuber treffen, ob die Vereinbarkeit der EEG-
Einspeisevergitung mit den Regelungen des europaischen Primarrechts auch dann noch
gegeben sein wird, wenn der Anteil von EE-Strom am nationalen Bruttoendenergieverbrauch
die verbindlichen Ziele Ubersteigen sollte. Sollte sich die Situation dann so darstellen, dass
sie den grenzuberschreitenden Handel faktisch erheblich einschrankt oder gar verhindert,
ware dies mit der Warenverkehrsfreiheit jedenfalls nicht mehr vereinbar. In einem solchen
Szenario ware eine europdische Regulierung sinnvoll, um den grenziiberschreitenden
Handel im Binnenmarkt zu gewahrleisten bzw. um unionsrechtlich wettbewerbskonforme
Ausnahmen vorzusehen.**

lll. Raumliche Differenzierung der Einspeisevergltung

Werden in einem Foérdersystem flr Erneuerbare Energien die Einspeisevergitungen fir EE-
Strom raumlich differenziert, so fuhrt dies dazu, dass Marktakteure je nach Standort unter-
schiedlich behandelt werden. Das vorgeschlagene Optionsmodell sieht fiir beide Optionen
eine deutliche Standortdifferenzierung vor (siehe 5.5.1.2.). Dies gibt Anlass zur Prufung,
ob einer solchen Differenzierung unionsrechtliche Grenzen gesetzt sind.

Bereits das geltende EEG-Vergltungssystem enthalt in mehrfacher Hinsicht rAumliche Diffe-
renzierungen. Mit Blick auf die Onshore-Windkraft gilt das Referenzertragsmodell (8 29 Abs.
2 EEG 2012). Es bewirkt mittelbar eine raumliche Steuerung des Zubaus, indem es dazu
fuhrt, dass Anlagen an windhéffigen Standorten nicht hoher als fur den wirtschaftlichen Be-
trieb erforderlich vergitet werden. Gleichzeitig setzt diese Regelung Anreize fir den Bau von
Anlagen an durchschnittlich windgiinstigen Standorten im Binnenland.** Dariiber hinaus
liegen grundlegende raumliche Differenzierungen in der unterschiedlichen Behandlung von
Offhore-Windkraft und Onshore-Windkraft, die sich ja durch ihre rdumliche Belegenheit auf
See oder an Land unterscheiden, sowie in der unterschiedlichen Behandlung von PV-
Anlagen auf Flachen langs von Autobahnen und Schienenwegen (8§ 32 Abs. 1 Nr. 3 ¢ EEG
2012) und von PV-Anlagen auf anderen Flachen.

Prifungsmalfstab im Unionsrecht sind zum einen die Vorgaben aus der Erneuerbare-
Energien-Richtlinie und der Strombinnenmarktrichtlinie als Ausformung des allgemeinen uni-
onsrechtlichen Diskriminierungsverbots, sowie zum anderen das Beihilfenverbot.

1. Vereinbarkeit mit der Erneuerbare-Energien-Richtlinie

Die EE-Richtlinie sieht zwar explizit lokale Entwicklungsinitiativen in Bezug auf die Forde-
rung Erneuerbare Energien vor (Erwagungsgrund 3 und 4) und nimmt auf die rdumliche Be-
legenheit von Anlagen auch insoweit Bezug, als der Markteintritt kleiner, dezentraler Anla-
gen geférdert werden soll (Erwagungsgrund 43). Vorgaben zur raumlichen Differenzierungen
im Rahmen finanzieller Férdermodelle enthélt die EE-Richtlinie aber nicht; nach ihrer Kon-
zeption regelt sie nur Zielvorgaben und Grundprinzipien fir eine mdgliche Harmonisierung,
sowie Ansatze fur eine grenziberschreitende Zusammenarbeit, nicht aber Details zur kon-
kreten Ausgestaltung solcher Modelle.

144 Ahnlich Salje, EEG, 6. Auflage 2013, Einfiihrung, Rz. 76.
14> Gesetzesbegriindung, BT-Drs. 16/8148, Einzelbegriindung zu § 29 EEG, S. 57.
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2. Vereinbarkeit mit dem unionsrechtlichen Diskriminierungsverbot

Eine nationale, raumliche Differenzierung von Einspeisetarifen ist am unionsrechtlichen
Diskriminierungsverbot zu messen. Dieses ist in Art. 18 AEUV geregelt und verbietet jegli-
che Diskriminierung. Die Vorschrift ist mit Art. 3 des deutschen Grundgesetzes (GG) ver-
gleichbar.**® Fiir den Strommarkt wird das Diskriminierungsverbot durch die Strombinnen-
markt-Richtlinie naher ausgeformt, die in Art. 3 Abs. 1 vorsieht, dass Elektrizitatsunterneh-
men — zu denen nach der Legaldefinition des Art. 2 Nr. 25 auch Erzeuger gehéren — hinsicht-
lich ihrer Rechte und Pflichten nicht diskriminiert werden dirfen. Diese spezielle Ausformung
verdrangt Art. 18 AEUV,*’ so dass PriifungsmaRstab die Regelung der Binnenmarktrichtlinie
ist.

Adressat des Diskriminierungsverbots aus Art. 3 Abs. 1 Stromrichtlinie ist der Mitgliedstaat,
der beim Erlass nationaler Vorschriften hieran gebunden ist. Auf der Grundlage dieser all-
gemeinen Vorgabe ist er verpflichtet, die Rahmenbedingungen fir den nationalen Strom-
markt so zu gestalten, dass Marktteilnehmer nicht diskriminiert werden. Sofern sich nationale
Regelungen — wie die Vergutungsregeln des EEG - nur auf Marktakteure in einem Mitglied-
staat beziehen, kdnnte man zunachst erwagen, ob solche Falle Gberhaupt vom Unionsrecht
erfasst werden. Dies wird unter dem Stichwort ,umgekehrte Diskriminierung“ oder ,Inlander-
diskriminierung® behandelt.*® Hier wird streitig diskutiert, ob auch Sachverhalte ohne grenz-
iiberschreitenden Bezug am Unionsrecht zu messen sind.** Inwieweit diese Diskussion {iber
den Anwendungsbereich des Unionsrechts auf den Strommarkt Ubertragbar ist, kann dahin
stehen, wenn man erstens — wie fir die folgende Priifung — unterstellt, dass sich nationale
Vergutungssysteme zumindest mittelbar auch grenziiberschreitend auswirken kénnen, und
sich zweitens keine Anhaltspunkte fir eine Diskriminierung ergeben.

Die Stromrichtlinie regelt schwerpunktmafig den freien Marktzugang und die Organisation
des Elektrizitatssektors, enthalt aber in Kapitel Il auch Vorgaben fur den Erzeugungs-
markt. Wahlen Mitgliedstaaten ein Genehmigungsverfahren fur neue Kapazitaten, so kon-
nen sie gemal Art. 7 Abs. 2 Buchstabe d) ausdrucklich der Aspekt der ,Flachennutzung
und Standortwahl“ Rechnung tragen. In Bezug auf nationale Genehmigungsverfahren fur
neue GroR3projekte heildt es dann in Art. 7 Abs. 3 S. 3, dass solche Verfahren diskriminie-
rungsfrei sein missen. Wahlen Mitgliedstaaten das Ausschreibungsverfahren, so kdnnen sie
geman Art. 8 Abs. 3 S. 4 fur die Spezifikation des Auftrags auf die in Art. 7 Abs. 2 genannten
Aspekte Bezug nehmen, also insbesondere die Standortwahl zum Kriterium machen.

Verwendet der Mitgliedstaat das Kriterium der Standortwahl, so muss er es im Rahmen
der Genehmigung oder der Ausschreibung neuer Kapazitaten diskriminierungsfrei anwen-
den. Mangels konkreter Vorgaben im Richtlinienrecht dazu, wie die Diskriminierungsfreiheit
konkret ausgestaltet sein muss, ist auf allgemeine Grundprinzipien zurtickzugreifen. Diese
wurden fur das deutsche Verfassungsrecht zum allgemeinen Gleichheitssatz gem. Art. 3 GG
erarbeitet. Hier ist anerkannt, dass eine raumliche Differenzierung von Marktteilnehmern
beispielswiese zur lokalen Wirtschaftsférderung ein zuldssiges sachliches Kriterium ist — so-
weit im Falle einer bundesrechtlichen Regelung der Zuschnitt der geférderten Regionen
sachlich gerechtfertigt ist und einem einheitlichen Regelungsprinzip unterliegt.’® Insgesamt

145 ischel, in Epping/Hillgruber, GG, Art. 3 Rz. 3.

47 Der Umfang der Verdrangung ist umstritten, siehe dazu nur Khan, in: Geiger/Khan/Kotzur, Art. 18, Rz. 2.
148 Epiney, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, Art. 18, Rz. 28.

149 (it gewissen Einschréankungen bejahend Epiney, in Callies/Ruffert, EUV/AEUV, Art. 18, Rz. 35f.

150 Kischel, in Epping/Hillgruber, Beck’scher Online-Kommentar zum Grundgesetz, Art. 3, Rz. 99, 103.
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gesehen hat der Gesetzgeber zu Lenkungs- und Steuerungszwecken einen weiten Ge-
staltungsspielraum; es muss nur der Kreis der von einer MaBhahme Begulnstigten sachge-
recht abgegrenzt sein.

Wir gehen davon aus, dass auf der Grundlage des vorgeschlagenen Optionsmodells sach-
gerechte Abgrenzungen vorgesehen werden. Sofern dartber hinaus auch weiterhin die fi-
nanziellen Lasten aus einer regional differenzierten Férderung uber ein bundesweites Aus-
gleichssystem verteilt werden, dirfte schon im Grundsatz kein Verstol3 gegen das Diskrimi-
nierungsverbot vorliegen. Dies steht unter dem Vorbehalt der konkreten Ausgestaltung der
standortdifferenzierten Vergutungssatze, die transparent und sachdienlich sein missen.

3. Vereinbarkeit mit dem Beihilfenrecht

Raumlich differenzierte Einspeisevergitungen sind dartber hinaus am européischen
Beihilfenrecht zu messen. Was die Dbeihilfenrechtliche  Bewertung eines
Einspeisevergutungssystems als solches angeht, verweisen wir auf die Ausfihrungen im
Zusammenhang mit der Frage, ob das deutsche EEG-Vergitungssystem beihilfenkonform
ist (oben unter I1.).

Ob standortbezogene Tarife als solche als beihilfenkonform zu beurteilen waren, kommt auf
die Ausgestaltung im Einzelnen an und kann in abstrakter Weise nicht abschlieRend beurteilt
werden. Kommt etwa eine deutlich héhere Einspeisevergltung flr bestimmte Standorte ein-
zelnen Unternehmen zugute, so ware die Voraussetzung der ,Selektivitat® erflllt; auch kann
man davon ausgehen, dass eine potentielle Verfalschung des Wettbewerbs denkbar ware.
Allerdings stellt das EEG-Vergitungssystem unserer Einschatzung nach keine staatliche
oder aus staatlichen Mitteln gewéhrte Beihilfe dar und ist insbesondere nach der derzeit be-
stehenden Rechtsprechung des EuGH beihilfenkonform. Dieses Ergebnis steht allerdings
unter dem Vorbehalt, dass sich im Zuge der derzeit von der EU-Kommission initiierten Pri-
fung des besonderen Ausgleichsmechanismus fiir die stromintensive Industrie - jedenfalls
theoretisch - eine grundlegend andere unionsrechtliche Einschatzung ergeben kénnte. Dies
wirde dann aber nicht eine standortspezifische Ausgestaltung des Vergitungssystems be-
treffen, sondern die Konzeption des EEG-Vergltungssystems als Ganzes.

IV. Auswirkungen des EEG-Vergitungssystems auf die Strommarkte der Nachbarlan-
der

Das deutsche EEG-Vergltungssystem wirkt sich unter verschiedenen Aspekten auf die
Strommarkte der Nachbarlander aus. Der verstarkte Ausbau von Windkraftanlagen im Nor-
den und im Osten Deutschlands fiihrt dazu, dass der dort produzierte Strom aufgrund physi-
kalischer Gesetze seinen Weg Uber die Stromnetze der Nachbarstaaten zu den Verbrauchs-
zentren im Siden Deutschlands nimmt (sog. Ringfliisse). Hierbei kénnen Situationen auftre-
ten, in denen die Kapazitaten der nationalen auslandischen Ubertragungsnetze (iberlastet
werden. Aus Handelssicht entstehen Rickwirkungen auf die Grol3handelspreise, was wiede-
rum den Einsatz von Kraftwerken in den Nachbarstaaten beeinflusst. Vor diesem Hinter-
grund ist zu prifen, ob es unionsrechtlich zu beanstanden ist, dass Nachbarlander insbe-
sondere durch den Einsatz von Phasenschiebern technische MaRhahmen vornehmen, um
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solche Stromfllisse in ihre Netze zu begrenzen. Prufungsmafistab ist die europdaische
Stromhandelsverordnung (StromhandelsVO)™* sowie Art. 34 AEUV.

Fur die Beurteilung der Ruckwirkungen, die sich mit Blick auf die GroZhandelspreise in den
Nachbarlandern ergeben, sehen wir indessen keinen rechtlichen Ansatzpunkt. Diese Markt-
wirkungen spielen sich im unregulierten Bereich ab. Hier ware eine (EU-kartell-)rechtliche
Prufung nur sinnvoll, wenn konkrete Anhaltspunkte daflir bestehen, dass einzelne Marktteil-
nehmer sich am Strommarkt missbrauchlich verhalten. Dies ist aber mit Blick auf die Erzeu-
gung von EE-Strom und seine Einspeisung in das deutsche Netz nicht ersichtlich.

1. Vereinbarkeit mit der Stromhandelszugangsverordnung

Der Einsatz von Phasenschiebern durch Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) in angrenzenden
Mitgliedstaaten kénnte mit der StromhandelsVO kollidieren, wenn es sich bei dem Einsatz
dieser technischen Vorkehrungen um unzulassige Mafinahmen des Engpassmanagements
handelt. Nach Art. 16 Abs. 1 S. 1 StromhandelsVO muss grenziberschreitenden Netzeng-
passen mit nichtdiskriminierenden marktorientierten Losungen begegnet werden von denen
wirksame wirtschaftliche Signale an die Marktakteure und beteiligte UNB ausgehen.

a) Engpass

Die Unterbindung von grenziberschreitenden Stromfliissen durch den Einsatz von Phasen-
schiebern misste durch Engpasse im Sinne der Verordnung veranlasst sein. Nach der Be-
griffsbestimmung des Art. 2 Abs. 2 lit. ¢ StromhandelsVO ist ,Engpass” eine Situation, in der
eine Verbindung zwischen nationalen Ubertragungsnetzen wegen unzureichender Kapazitat
der Verbindungsleitungen und/oder der betreffenden nationalen Ubertragungsnetze nicht alle
Stromflisse im Rahmen des von den Marktteilnehmern gewtinschten internationalen Han-
dels bewaltigen kann. Sollte ein solcher grenziiberschreitender Engpass vorliegen, was an-
hand der tatsachlichen Gegebenheiten im konkreten Fall zu beurteilen ist, kdnnte der Einsatz
von Phasenschiebern als MaBhahme des Engpassmanagements zu bewerten sein.

b) Nichtdiskriminierende marktorientierte Lésungen

Der Einsatz der Phasenschieber miisste eine nichtdiskriminierende marktorientierte Losung
im Sinne des Art. 16 Abs. 1 S. 1 StromhandelsVO darstellen, von der wirksame wirtschaftli-
che Signale an die Marktteilnehmer und beteiligten UNB ausgehen. Jedoch sieht Art. 16 Abs.
3 StromhandelsVO vor, dass den Marktteilnehmern die maximale Kapazitat nur unter Be-
achtung der Sicherheitsstandards flir den sicheren Netzbetrieb der Verbindungsleitun-
gen und/oder der die grenzuberschreitenden Stromfliisse betreffenden Ubertragungsnetze
zur Verfligung gestellt wird. Fihren unkontrollierbare grenziiberschreitende Stromfllisse zu
einer Uberlastung der Kapazitat des auslandischen Netzes und damit zu einer Beeintrachti-
gung der Netzstabilitat, waren diese Malinahmen nach der StromhandelsVO gerechtfertigt.

c) Zwischenergebnis

Unter der Pramisse, dass der Einsatz von Phasenschiebern nur der Systemstabilitat dient,
durfte es sich nicht um unzulassige MaRnahmen des Engpassmanagements handein.

et Verordnung (EG) Nr. 714/2009 des européischen Parlaments und des Rates vom 13.07.2009 iber den grenz-

Uberschreitenden Stromhandel und zur Aufhebung der Verordnung (EG) Nr. 1228/2003.
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2. Vereinbarkeit mit der Warenverkehrsfreiheit Artikel 34 AEUV

Die technische Begrenzung grenzuberschreitender Stromflisse kdnnte die Warenverkehrs-
freiheit beeintréachtigen. Nach Art. 34 AEUV sind mengenmalfige Einfuhrbeschrankungen
sowie Maflinahmen gleicher Wirkung zwischen den Mitgliedstaaten verboten.

a) Schutzbereich der Warenverkehrsfreiheit

Der sachliche Schutzbereich des Art. 34 AEUV ist er6ffnet, wenn sich ein Sachverhalt auf die
grenziberschreitende Verbringung von Unionswaren bezieht. Waren gelten als Unions-
waren, wenn sie aus den Mitgliedstaaten stammen oder sich als Waren mit Ursprung in
Drittstaaten in den Mitgliedstaaten im freien Warenverkehr befinden. Waren sind bewegliche
Sachen, die einen Geldwert haben und Gegenstand von Handelsgeschéften sein kénnen.'*?
Auch Elektrizitat ist eine Ware im Sinne des Art. 34 AEUV.' Die Warenverkehrsfreiheit
schitzt das Recht, Waren zu erwerben, anzubieten, anzustellen oder feilzuhalten, zu besit-
zen, herzustellen, zu beférdern, zu verkaufen, entgeltlich oder unentgeltlich abzugeben, ein-
zufiihren oder zu verwenden.™ Aus der Freiheit des Warenverkehrs ergibt sich ferner ein
allgemeiner Grundsatz der Freiheit der Warendurchfuhr innerhalb der EU.™®

Aufgrund der fehlenden nationalen Nord-Siid-Netzkapazitaten kommt es vor, dass der Strom
den Weg uber benachbarte Netze nach Sudden nimmt. Insoweit liegt ein hinreichender
grenziberschreitender Sachverhalt in Bezug auf eine Handelsware vor. Mdglicherweise ist
der Schutzbereich der Warenverkehrsfreiheit aber nicht eréffnet, weil EE-Strom, der nach
dem EEG vergutet werden soll, nicht in Handelsabsicht in die Netze eingespeist wird. Dies
gilt allerdings nicht flr EE-Strom der direkt vermarktet oder gar auf3erhalb des EEG vermark-
tet wird. Da man aus physikalischer Sicht das Inverkehrbringen von Strommengen nicht nach
dem Einspeisegrund unterscheiden kann, erscheint eine juristische Differenzierung kaum
mdglich. Letztendlich kann dies aber offenbleiben, wenn der Eingriff in die Warenverkehrs-
freiheit entweder nicht vorliegt oder gerechtfertigt ist.

b)  Beeintrachtigung der Warenverkehrsfreiheit

Die Begrenzung grenziberschreitender Stromflisse misste den freien Warenverkehr beein-
trachtigen, also entweder eine mengenmafige Einfuhrbeschrankung oder eine MalRnahme
gleicher Wirkung darstellen. Mengenmalfiige Einfuhrbeschrédnkungen sind staatliche Mal3-
nahmen, die die Einfuhr oder die Ausfuhr einer Ware dem Wert oder der Menge nach be-
grenzen. Darunter fallen auch Einfuhr- oder Ausfuhrverbote, ebenso Durchfuhrverbote.'*

Da ein Phasenschiebereinsatz von einem UNB ausgeht, werden die Nachbarstaaten nicht
unmittelbar tatig. Zumindest in den Fallen, in denen ein auslandischer Netzbetreiber privat-
rechtlich organisiert ist, erscheint es fraglich, ob sein Handeln eine staatliche MaRhahme
darstellt. Denn Artikel 34 AEUV richtet sich ausdriicklich nur an die Mitgliedstaaten. Obwohl
der EuGH die Anwendbarkeit der Warenverkehrsfreiheit auch auf private Einrichtungen im
Einzelfall bestatigt hat*>’, sind Adressaten der Warenverkehrsfreiheit in erster Linie die staat-
lichen Einheiten und alle Einrichtungen, die Giber vom Staat abgeleitete Hoheitsgewalt verfi-

192K otzur, in: Geiger/Khan/Kotzur, EUV AEUV, 5. Aufl. 2010, Art. 28, Rn. 16.

138EUGH, Urt. v. 27.04.1994 - C-393/92, juris, Rn. 28.

Kingreen, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art. 34-36 AEUV, Rn. 124.

SEYGH, Urt. v. 15.11.2005 - C-320/03, juris, Rn. 65.

0K otzur, in: Geiger/Khan/Kotzur, Art. 34, Rn. 5.

157EuGH, Urt. 12.07.2012 — C-171/11 (Anwendbarkeit der Vorschriften Uber den freien Warenverkehr auf Nor-
mungs- und Zertifizierungstatigkeiten der deutschen Zertifizierungsstelle des Gas- und Wasserfachs (DVGW)).
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gen.’® Hierzu zéhlen die UNB aber nicht, da sie weder formal mit staatlichen Aufgaben be-
liehen sind noch ihnen staatliche Aufgaben anderweitig ibertragen worden sind.*®

Eine staatliche MaBnahme wirde aber auch vorliegen, wenn das Verhalten der UNB dem
jeweiligen Staat zugerechnet werden kdnnte. Dies setzt voraus, dass staatliche Stellen die
konkreten MalRnahmen malRgeblich beeinflussen kénnen und die Existenz der Einrichtung
von staatlicher Unterstiitzung abhangt.’®® Hierzu musste der jeweilige Hoheitstrager gesell-
schaftsrechtliche Einflussmdglichkeiten auf die juristische Person des Privatrechts haben.*®
Dies kann der Fall sein, wenn der betroffene UNB ein 6ffentliches Unternehmen ist.

Ist dies nicht der Fall, so kann aber der betroffene Mitgliedstaat verpflichtet sein, gegen wa-
renverkehrsfreiheitswidrige Handlungen des privaten Unternehmens vorzugehen.®®> Daher
kann eine Verletzung des Art. 34 AEUV auch dann vorliegen, wenn ein Mitgliedstaat keine
Maflnahmen ergriffen hat, um gegen Beeintrachtigungen des freien Warenverkehrs einzu-
schreiten, deren Ursachen nicht auf den Staat zuriickzufiihren sind.*®®

Als handelsbeschrankende MaRnahme kommt damit entweder das Handeln eines staatlich
kontrollierten UNB in Betracht, soweit dessen Handeln dem jeweiligen Mitgliedstaat zure-
chenbar ist, oder das Nichteinschreiten des Mitgliedstaates als handelbeschrankende Mal3-
nahme. Fir die weitere Prufung unterstellen wir, dass der betreffende Mitgliedstaat keinen
Einfluss auf den Netzbetreiber hat und entsprechende MalRhahmen gegen den Einsatz der
hier in Rede stehenden technischen Mal3nahmen nicht ergriffen hat.

c) Rechtfertigung des Eingriffs

Dann liegt zwar ein Eingriff in die Warenverkehrsfreiheit vor, der aber gerechtfertigt sein
konnte, sofern die Begrenzung grenzuberschreitender Ringflisse zur Erhaltung der System-
stabilitat der benachbarten Ubertragungsnetze erfolgt. Nach Artikel 36 Satz 1 AEUV stehen
die Bestimmungen der Artikel 34 und 35 Einfuhr-, Ausfuhr- und Durchfuhrverboten oder —
beschrankungen nicht entgegen, die aus Grinden der 6ffentlichen Sicherheit gerechtfer-
tigt sind. Die Offentliche Sicherheit erfasst Schutzgter, die nicht nur fir das Funktionieren
seiner Wirtschaft, sondern vor allem auch seiner Einrichtungen und seiner wichtigen o6ffentli-
chen Dienste und das Uberleben der Bevélkerung wesentlich sind.*®* Dies steht mit Blick auf
die Stabilitat der Ubertragungsnetze aufRer Frage.

Da die Einschrankung des Verbots mengenméaRiger Beschrankungen und MalRnahmen glei-
cher Wirkung aus nicht-wirtschaftlichen Griinden nur eine eng auszulegende Ausnahme sein
soll, ist sie nur dann gerechtfertigt, wenn sie verhaltnismafig ist. Jede Einschrankung muss
daher zur Erreichung ihres Ziels geeignet sein, sich auf das unbedingt notwendige be-
schranken und darf im Hinblick auf die Bedeutung des Verbots nicht unverhaltnisméaiig in die

1%8Becker, in: Schwarze/Becker/Hatje/Schoo, EU-Kommentar, 3. Aufl. 2012, Art. 34 AEUV, Rn. 83 u. 84.

159 Die Frage, inwieweit die Wahrung der Systemsicherheit gem. Art. 12 Stromrichtlinie eine staatliche Aufgabe
sein kann, konnte hier nicht vertieft geprift werden.

160Becker, in: Schwarze/Becker/Hatje/Schoo, EU-Kommentar, 3. Aufl. 2012, Art. 34 AEUV, Rn. 87.

161Kingreen, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art. 34-36 AEUV, Rn. 107.

182k otzur, Art. 34, Rn. 10.

1EUGH, Urt. v. 12.06.2003 - C-112/00, Rn. 57-58 - juris (Die Entscheidung betraf eine genehmigte Versamm-
lung auf der Brenner-Autobahn, die zu einer nahezu 30-stlindigen vélligen Verkehrsblockade fuhrte.); EuGH, Urt.
v. 09.12.1997 — C-265/95, NJW 1998, 1931, 1932 (Die Entscheidung betraf Gewalttaten franzésischer Landwirte
und Protestgruppen gegen landwirtschaftliche Erzeugnisse aus anderen Mitgliedstaaten.)

164EuGH, Urt. v. 10.07.1984, C-72/83, juris, Rn. 34 (,Eine Unterbrechung der Versorgung mit Erdélerzeugnissen
und die sich daraus fur die Existenz des Staates ergebenden Gefahren kénnen somit seine 6ffentliche Sicherheit,
deren Schutz Artikel 36 ermdglicht, schwer beeintrachtigen®).
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Freiheit des Warenverkehrs eingreifen. Letzteres bedeutet, dass sie auch bei Abwagung der
nichtwirtschaftlichen Ziele gegeniiber der Warenverkehrsfreiheit angemessen sein muss.'®®

Die Erhaltung der Netzstabilitdt zur Gewahrleistung der Stromversorgung ist ein legitimes
Ziel. Keine legitimen Ziele bilden ausschlieRlich wirtschaftliche Griinde.'®® Wir unterstellen,
dass der Einsatz der Phasenschieber geeignet ist die Systemstabilitat zu gewahrleisten, und
nicht wirtschaftlichen Zielen dient. Der Einsatz der Phasenschieber misste zudem erforder-
lich sein, d. h. der angestrebte Zweck durfte nicht durch andere MaRhahmen erreicht werden
kénnen, die den Handel innerhalb der Union weniger beschranken.'®” Die Systemsicherheit
kénnte zwar auch durch Eingriffe in die Erzeugungsleistung von Kraftwerken (Redispatch-
MalRnahmen) oder durch andere Flexibilitatsmalnahmen gewahrleistet werden. Dies wirde
in Bezug auf auslandische Kraftwerksbetreiber allerdings dazu fiihren, dass diese aufgrund
der vermehrten Einspeisung durch deutsche EE-Anlagen daran gehindert waren, ihrerseits
Strom einzuspeisen und zu vermarken. Auch dies wiirde zu einer vergleichbaren Beschréan-
kung des Handels fuhren, so dass die Erforderlichkeit bejaht werden kann. Ferner misste
der Einsatz der Phasenschieber angemessen sein, also in einem angemessenen Verhaltnis
zum verfolgten Zweck stehen. Dies setzt eine Abwagung zwischen der Intensitét der Beein-
trachtigung des Handels innerhalb der Union und dem Schutzgewinn flr das entgegenste-
hende Rechtsgut voraus.'®® In Anbetracht des hohen Rangs der Systemsicherheit und der
nur im Fall der Uberlastung der Netze bestehenden Beeintrachtigung des Handels erscheint
ein auf Einzelfalle beschrankter Phasenschiebereinsatz angemessen.

In diesem Zusammenhang ist auch zu berlcksichtigen, dass es sich bei der gegenwartigen
Praxis letztlich um eine Ubergangslésung handeln durfte, bis die entsprechenden Netzka-
pazitaten vorhanden sind. Zudem streben die UNB im Rahmen der internationalen Koope-
ration eine einvernehmliche Bewirtschaftung von Phasenschiebern auf beiden Seiten der
Grenzen an, worin dann keine gegenseitige Beeintrachtigung mehr liegen wirde.

Der Einsatz von Phasenschiebern erscheint daher zur Gewéahrleistung der 6ffentlichen Si-
cherheit in Form eines stabilen Betriebs der Ubertragungsnetze nach Art. 36 S. 1 AEUV ge-
rechtfertigt. Die Warenverkehrsfreiheit des Art. 34 AEUV ist folglich nicht verletzt.

V. Abschaffung negativer Strompreise

Nach der Systematik des  geltenden EEG in  Verbindung mit der
Ausgleichsmechanismusverordnung®®® und ihrer Ausfiihrungsverordnung” sind die UNB
verpflichtet, EEG-Strom vollstdndig an der Borse zu vermarkten. Dies gilt grundsatzlich auch
dann, wenn an Tagen mit einer nur geringen Stromnachfrage und einem hohen Stromange-
bot negative Borsenpreise auftreten.'” Fir die Abnahme des Stroms erhalt der Kaufer dann
eine Zahlung des Verkaufers in Héhe des negativen Borsenpreises. Solche Zahlungen erh6-

85k otzur, Art. 36, Rn. 14.

%8kingreen, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art. 34-36, Rn. 90.
167EuGH, Urt. v. 20.09.2007, C-297/05, juris, Rn. 78; Kingreen, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art.
34-36, Rn. 93.
%8kingreen, in: Callies/Ruffert, EUV/AEUV, 4. Aufl. 2011, Art. 34-36, Rn. 98.
169 Ausgleichsmechanismusverordnung vom 17.7.2009, BGBI. | 2101, zuletzt gedndert am 17.8.2012, BGBI. |
1754.
79 verordnung zur Ausfiihrung der Verordnung zur Weiterentwicklung des bundesweiten Ausgleichsmechanis-
mus (Ausgleichsmechanismus-Ausfihrungsverordnung (AusglMechAV) vom 22.02.2010, BGBI. | S. 134, zuletzt
%?éndert am 19.02.2013, BGBI. | S. 310.

Siehe hierzu auch den Winterbericht 2013/2013 der BNetzA, S. 14.f., in dem die BNetzA anklndigt, dieses
Ph&nomen noch genauer untersuchen zu wollen.
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hen die EEG-Umlage, die die Differenzkosten der Netzbetreiber zwischen den Ausgaben flr
die im EEG festgelegten Vergitungen und den an der Borse erzielten Einnahmen decken
soll. Werden negative Bérsenstrompreise begrenzt, so werden im Ergebnis die Strompreise
fur die Verbraucher entlastet. Gleichzeitig werden die konventionellen Erzeuger vor hohen
Preisbelastungen und die Ubertragungsnetzbetreiber vor Liquiditdtsengpéassen geschiitzt.*’
Allerdings wirden Anreize zur Nutzung von Flexibilitatsinstrumenten, insbesondere von
Stromspeichern, reduziert.

Vor diesem Hintergrund wird untersucht, ob eine Abschaffung negativen Strompreise (siehe
Kapitel 5.3.1 und 5.3.2 der Studie) unionsrechtlichen Grenzen unterliegen wirde, bzw. ob die
Bundesrepublik Deutschland eine Preisuntergrenze von ,Null“ fur den Stromgrof3handel in
Eigenregie umsetzen kdnnte, oder ob dies einer europaischen Regelung beddrfte.

Diese Priufung erfolgt vor dem Hintergrund, dass die Preise am Grolshandelsmarkt grund-
satzlich zum unregulierten Wettbewerbsbereich zu rechnen sind. Die Preisbildung findet an-
hand von Marktmechanismen statt, die nur dann ,reguliert* werden, wenn sich Marktverzer-
rungen ergeben, die einzelne Marktteilnehmer benachteiligen. Hierfir ist das allgemeine Kar-
tellrecht ,zustandig“. Konkrete rechtliche Vorgaben dazu, wie Preise auf dem Stromgro3han-
delsmarkt zu bestimmen sind, gibt es nicht. Die vorhandenen Regularien betreffen nur Be-
dingungen fur die Teilnahme an Stromborsen, sowie Vorgaben zur Transparenz und Verfah-
rensvorgaben fiir den Bérsenhandel.'”® Hierzu zahlen etwa die Bérsenordnung, Kontraktspe-
zifikationen und der ,Code of Conduct®.

1. Geltendes nationales Recht

Der geltende nationale Rechtsrahmen kennt seit Februar 2010 in der Ausfihrungsverord-
nung zur Ausgleichsmechanismusverordnung eine Ubergangsregelung, der zufolge die UNB
im Falle negativer Strompreise unter bestimmten Voraussetzungen eine Preislimitierung am
vortagigen Spotmarkt vornehmen kénnen. Bereits die Vorgangerregelung, die Ende 2010
ausgelaufen war, sah vor, dass die UNB den Strom aus erneuerbaren Energien nicht zu je-
dem Preis an der Borse verkaufen mussten. In bestimmten Wind- und Netzlastkonstellatio-
nen durften sie Preislimits setzen, um eine VeraulRerung zu erheblich negativen Borsenprei-
sen zu vermeiden. Die neue, noch bis zum 28.02.2015 geltende Anschlussregelung sieht in
8 8 Abs. 1 und Abs. 2 AusgIMechAV nunmehr eine vereinfachte Preislimitierung in Ausnah-
meféllen vor:

,(1) Der Ubertragungsnetzbetreiber kann fiir diejenigen Stunden des folgenden Ta-
ges, fur die im Fall von negativen Preisen an der EPEX Spot ein Aufruf zur zweiten
Auktion ergeht, von der Verpflichtung abweichen, die vollstdndige in der Vortages-
prognose vorhergesagte Einspeisung zu preisunabhéngigen Geboten an dem vorta-
gigen Spotmarkt einer Stromboérse nach § 1 Absatz 1 zu verauRRern. Der Ubertra-
gungsnetzbetreiber hat der Bundesnetzagentur die konkreten Stunden, in denen er
von der Befugnis nach Satz 1 Gebrauch macht, unverzuglich anzuzeigen.

(2) In den Fallen des Absatzes 1 ist der Ubertragungsnetzbetreiber berechtigt, preis-
limitierte Gebote am vortagigen Spotmarkt einer Strombdrse abzugeben. Die zu ver-
aulRernde Strommenge ist in zehn gleich groRe Tranchen aufzuteilen und jeweils mit

172 7u negativen Borsenpreisen ausfiihrlich auch die Monopolkommission in ihrem Sondergutachten Nr. 65

,Energie 2013: Wettbewerb in Zeiten der Energiewende®, Ziff. 247-251.
173 siehe hierzu beispielsweise die Darstellung bei Ritzau/Schuffelen, in: Zenke, Energiehandel in Europa, 8 5,
Rz. 28 ff. sowie in demselben Werk Maibaum, § 14, Rz. 8 ff.
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einem eigenen Preislimit anzubieten. Die Preislimits missen bei mindestens —350
Euro je Megawattstunde und hdchstens —150 Euro je Megawattstunde liegen. [...]J.“

Die BNetzA fuhrte zur Begriindung dieser Anschlussregelung aus, dass das Risiko negativer
Preisspitzen im Interesse der Verbraucher auch zukiinftig begrenzt werden solle, da negative
Preise flr EEG Strom die EEG-Umlage erhéhen und damit auch die Strompreise belasten.

Diese Verordnung wurde von der BNetzA erlassen. Ermachtigungsgrundlage war § 64
Abs.3 Nr. 7 des EEG vom 25. Oktober 2008 in Verbindung mit 8 11 Nr. 1 bis 3
AusgleichsMechV. Eine unionsrechtliche Grundlage fir diese Verordnung gibt es nicht.

2. Unionsrechtliche Vorgaben

Auf unionsrechtlicher Ebene gibt es keine spezifischen Vorgaben zur Ausgestaltung von na-
tionalen Systemen zur Férderung Erneuerbare Energien, und erst recht nicht zu den Details
eines Finanzierungs- und Ausgleichsmechanismus, wie ihn der deutsche Gesetzgeber in der
AusgleichsMechV und der AusgleichsMechAV vorgesehen hat. Diese Verordnungen haben
kein européisches Vorbild. Wirde der nationale Gesetzgeber im Rahmen einer Reform
des EEG diese Vorgaben dahin gehend weiterentwickeln, dass die Vermarktungspflicht der
UNB im Falle negativer Borsenpreise weiter eingeschrankt oder sogar aufgehoben wiirde, so
konnte er dies auf nationaler Ebene eigenstandig entscheiden.

Gleiches wirde auch gelten, wenn der nationale Gesetzgeber nicht die genannten Verord-
nungen im Kontext des EEG weiterentwickeln wirde, sondern aufRerhalb des Rechtsrah-
mens fur die Forderung Erneuerbarer Energien rechtliche Vorgaben fur die Preisbildung an
der Strombdrse machen wirde: So ware im Energiewirtschaftsrecht beispielsweise eine Re-
gelung denkbar, wonach zum Schutz der Verbraucher vor hohen Energiepreisen negative
Strompreise abgeschafft werden, indem fiir den Stromgro3handel eine Preisuntergrenze von
Null eingefuhrt wirde. Eine solche Regelung kénnte moglicherweise — was hier nicht vertieft
werden kann - auf Art. 3 Abs. 2 der Strombinnenmarktrichtlinie gestitzt werden, wonach
Energieversorgungsunternehmen gemeinwirtschaftliche Verpflichtungen auferlegt werden
koénnen, die sich explizit auch auf den Preis der Versorgung beziehen kénnen.

In tatséchlicher Hinsicht wére allerdings zu beachten, dass der europaische Stromhandel zur
Zeit im Rahmen von regionalen Kooperationen abgewickelt wird; mit Blick auf Deutschland
besteht hier eine Zusammenarbeit mit Osterreich und Frankreich. Ein deutsches Gesetz zur
Begrenzung negativer Strompreise wirde sich daher wegen der einheitlichen Preiszonen
gleichzeitig auf die Markte dieser Nachbarlander auswirken. Einen rechtlichen Ansatzpunkt,
wonach dies nach Unionsrecht unzulassig ware, sehen wir allerdings nicht, zumal die Be-
grundung schwierig sein dirfte, warum die Nachbarlander von einer solchen Regelung nach-
teilig betroffen waren. Allerdings erscheint es sinnvoll, die Problematik der negativen Strom-
preise nicht Gber einen nationalen Alleingang, sondern wegen der faktischen Auswirkungen
auf die Nachbarlander in Abstimmung mit diesen zu regein.

In diesem Zusammenhang ist von Interesse, dass die EU-Kommission die Bildung einer eu-
ropaischen Stromborse anstrebt, um Ineffizienzen der derzeitigen regionalen Strukturen
abzubauen.™ Im Rahmen einer solchen Initiative kénnten dann im Rahmen der Marktrege-
lungen europaweit Mechanismen vorgesehen werden, die negative Borsenpreise einschran-

74 Nach einem Bericht der FAZ vom 24.9.2013 erhofft sich die Kommission durch eine einheitliche Plattform fiir

den européischen Stromhandel Kosteneinsparungen in Hohe von ca. 4 Mrd. Euro, die den Stromverbrauchern
zugute kommen kdnnten; sie strebt eine Griindung bis Ende 2015 an.
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ken — wenn nicht ohnehin durch die Schaffung eines einheitlichen Marktes die Wahrschein-
lichkeit gesenkt wirde, dass in Zukunft iberhaupt noch negative Strompreise auftreten. Die-
sem Projekt stehen grundsatzlich keine rechtlichen Hindernisse entgegen; hier wird es eher
darum gehen, dass sich die Mitgliedstaaten und die Trager der Strombdrsen auf Regelungen
der Zusammenarbeit (freiwillig) einigen. Dies umfasst etwa einheitliche Standards etwa fir
den Austausch von Daten, aber zur europaweiten Ausfihrung der Handelstranskationen
insbesondere auch den Ausbau der erforderlichen Grenzkuppelkapazitaten.

Eine unionsrechtlich unzuléssige Diskriminierung durch die Abschaffung negativer Borsen-
preise in einem Mitgliedstaat sehen wir im Ubrigen nicht, wenn eventuelle Vorgaben zur Be-
schrankung oder Unzulassigkeit negativer Strompreise fur alle betroffenen Marktakteure
gleichermal3en gelten wirden. Insbesondere wiirden solche Vorgaben ja auch fir auslandi-
sche Erzeuger und Handler gelten, die mit Blick auf den deutschen Markt an der Strombdrse
handeln. Dies gilt unabhangig davon, ob der Gesetzgeber, die BNetzA oder die Borse selbst
eine entsprechende Regelung erlassen wirde. Nur wenn auslandische Marktteilnehmer
durch nationale Borsen diskriminiert wirden, ware dies der Missbrauchsaufsicht durch das
europaische Kartellrecht unterworfen.'’

VI. Zulassigkeit von Ausschreibungsverfahren

Wie die aktuellen Entwicklungen auf europaischer Ebene zeigen (hierzu C. 1.), strebt die EU-
Kommission eine starkere  Wettbewerbsorientierung der  Erneuerbare-Energien-
Fordersysteme an, die sie vor allem durch eine Abkehr von dem fixen EE-Vergitungssystem
und der Einfihrung von Auktionsverfahren fur neue EE-Projekte erreichen will. Vor diesem
Hintergrund ist zu prifen, ob ein Ausschreibungsmodell in Deutschland grundsatzlich zulas-
sig ware und welche unionsrechtlichen Vorgaben hierfir bestehen. Wir sind dieser Frage am
Beispiel der Offshore-Windkraft nachgegangen. In einigen Mitgliedstaaten werden neue
Offshore-Windenergie-Projekte bereits ausgeschrieben.'’

1. Unionsrechtliche Zuldssigkeit von Ausschreibungen

Prifungsmafstab fur die Frage, ob die Einfihrung eines Ausschreibungsmodells durch den
deutschen Gesetzgeber grundsatzlich unionsrechtlich zulassig ware, ist zunachst die Strom-
richtlinie.'’” Erwagungsgrund 43 der Stromrichtlinie lautet:

.[...] die Mitgliedstaaten sollen die Mdglichkeit haben, im Interesse des Umweltschut-
zes und der Forderung neuer, noch nicht ausgereifter Technologien Kapazitaten auf
der Grundlage verdffentlichter Kriterien auszuschreiben. Die neuen Kapazitaten
schlieBen unter anderem Elektrizitat aus erneuerbaren Energiequellen und Kraft-
Warme-Kopplung ein®.

Art. 1 bestimmt zudem ausdriicklich, dass die Stromrichtlinie auch die Kriterien und Verfah-
ren fir Ausschreibungen und die Vergabe von Genehmigungen sowie den Betrieb der Netze

7> Siehe etwa die MaRnahmen der EU-Kommission gegen die ruménische Strombdrse OPCOM, Bericht unter

http://europa.eu/rapid/press-release_IP-13-486_de.htm.

1830 hat etwa Frankreich zu Beginn des Jahres 2012 eine neue 1000 MW -Offshore-Ausschreibung gestartet. Es
handelt sich dabei um Projekte, die an der nordfranzésischen Kiiste vor Tréport sowie nahe der beiden Atlantikin-
seln fle d’Yeu und Noirmoutier westlich vom franzosischen Festland umgesetzt werden sollen. Diese Ausschrei-
bung mit einem Investitionsvolumen von rund EUR 3,5 Mrd. erganzt einen ersten Tender Uber vier Projekte mit
einer Kapazitat von rund 2.000 MW, der inzwischen schon abgeschlossen und vergeben ist. Frankreich will vor
seinen Kisten bis 2020 Offshore-Windparks mit einer Leistung von insgesamt sechs GW installieren und hat
zuletzt eine nationale Debatte zum Ausbau der Erneuerbaren Energien gestartet.

"7 Richtlinie 2009/72/EG.
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regelt. Die Stromrichtlinie sieht folglich in Art. 8 ausdrticklich die Ausschreibung neuer Kapa-
zitdten vor. Gemal Absatz 2 der Vorschrift kbnnen die Mitgliedstaaten im Interesse des
Umweltschutzes und der Férderung neuer Technologien, die sich in einem friihen Entwick-
lungsstadium befinden, die Moglichkeit dafir schaffen, dass neue Kapazititen auf der
Grundlage verdffentlichter Kriterien ausgeschrieben werden. Diese Ausschreibung kann sich
sowohl auf neue Kapazitaten als auch auf Energieeffizienz-/Nachfragesteuerungs-
mafinahmen erstrecken. Ein Ausschreibungsverfahren kommt jedoch nur in Betracht, wenn
die Erreichung der betreffenden Ziele durch die im Wege des Genehmigungsverfahrens ge-
schaffenen Erzeugungskapazitaten bzw. die getroffenen Mal3nahmen allein nicht gewéhrleis-
tetist.

Bislang erfolgt die Férderung von Offshore-Windkraft — wie die Férderung aller Erneuerbaren
Energien — in Deutschland mittels fixer Einspeisetarife, die im EEG festgeschrieben sind. Es
sind derzeit jedoch keine zwingenden Grunde dafur ersichtlich, dass das EEG-
Vergitungssystem fur Offshore-Windkraft zwingend fortbestehen muss. Auch eine Aus-
schreibung von Offshore-Windkraftkapazitaten verbunden mit einer Vergutung in Form eines
Investitionszuschusses oder einer garantierten Einspeisevergitung wirde die Anforderung
erfullen, die die EE-Richtlinie an ein Fordermodell stellt. Da die EE-Richtlinie bewusst kein
einheitliches Fordersystem geschaffen hat, wird es bei einer Koexistenz verschiedener For-
dersysteme in Europa bleiben.”®

Nach derzeitiger Sach- und Rechtslage wéare die Ausschreibung von Offshore-Windkraft-
Kapazitaten in Deutschland mit dem geltenden Unionsrecht vereinbar. Dies wirde selbst
dann gelten, wenn fir die Gbrigen Erneuerbaren Energien der Vergitungsmechanismus des
EEG erhalten bliebe. Denn das Unionsrecht macht keine Vorgaben dartber, wie ein Mit-
gliedstaat die Auswahl zwischen den Technologien zu treffen hat; jeder Mitgliedstaat kann
iiber seinen Energiemix grundsatzlich frei entscheiden.*”®

2. Erforderliche Anpassung des deutschen Rechts

Sodann stellt sich die Frage, ob die unionsrechtlich zuldssige Einfiihrung eines Ausschrei-
bungsmodells fir Offshore-Windkraft-Kapazitaten mit dem geltenden nationalen Recht ver-
einbar ist oder ob der deutsche Gesetzgeber durch eine Anderung des rechtlichen Rahmens
zunachst die Voraussetzungen fur die Einfihrung eines Ausschreibungsmodells schaffen
misste. Der deutsche Gesetzgeber hat namlich Art. 8 der Stromrichtlinie nur teilweise in na-
tionales Recht umgesetzt: § 53 EnNWG bestimmt ausdricklich:

»Sofern die Versorgungssicherheit im Sinne des § 1 EnNWG durch vorhandene Erzeugungs-
kapazitaten oder getroffene Energieeffizienz- und NachfragesteuerungsmafRnahmen allein
nicht gewéabhrleistet ist, kann die Bundesregierung durch Rechtsverordnung mit Zustimmung
des Bundesrates ein Ausschreibungsverfahren oder ein diesem hinsichtlich Transparenz und
Nichtdiskriminierung gleichwertiges Verfahren auf der Grundlage von Kriterien fir neue Ka-
pazitaten oder Energieeffizienz- und Nachfragesteuerungsmaflnahmen vorsehen.”

Durch diese Umsetzung in 8 53 EnWG hat der Gesetzgeber noch keine Grundlage fur die
Durchfuhrung eines Ausschreibungsverfahrens geschaffen, sondern nur vorbereitet, dass ein
solches aufgrund einer noch zu erlassenen Rechtsverordnung durchgefiihrt werden kénnte.
Voraussetzung fir eine solche Rechtsverordnung wére, dass die Versorgungssicherheit

8 50 auch Schmidt-PreuB, in: FS fiir Salje 2013, S. 397 (404).
79 30 bestimmen die Mitgliedstaaten die Art der Priméarenergietrager und damit ihnren Energiemix geman Art. 7
Abs. 2 lit. g) der Stromrichtlinie grundsatzlich selbst.
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durch vorhandene Erzeugungskapazitaten oder getroffene Energieeffizienz- und Nachfrage-
steuerungsmaf3nahmen allein nicht gewahrleistet ist.

In der Literatur wird die Auffassung vertreten, dass die Regelung des § 53 EnWG im Wege
einer richtlinienkonformen Auslegung so zu verstehen sei, dass in einer Rechtsverordnung
sowohl die Ausschreibung von Erzeugungskapazitaten als auch von Energieeffizienz- und
Nachfragesteuerungsmafnahmen geregelt werden kann.'® Diese Auslegung stiinde im Ein-
klang mit der Gesetzesbegrindung, die davon ausgeht, dass die Regelung die Ausschrei-
bung neuer Kapazitaten im Elektrizititsbereich durch Rechtsverordnung erméglicht.*®! Unter
den Begriff ,Erzeugungskapazitaten bzw. ,neue Kapazitaten® kdnnten sodann auch EE-
Anlagen fallen. Andererseits sieht Art. 8 Abs. 2 der Stromrichtlinie ausdrticklich vor, dass
Mitgliedstaaten im Interesse des Umweltschutzes und der Férderung neuer Technologien,
die sich in einem frihen Entwicklungsstadium befinden, die Méglichkeit daftr schaffen kon-
nen, dass neue Kapazitaten auf der Grundlage verodffentlichter Kriterien ausgeschrieben
werden. Wir neigen daher der Einschatzung zu, dass der deutsche Gesetzgeber sich eng am
Wortlaut von Art. 8 Abs. 2 der Stromrichtlinie orientiert hatte — wie er es auch im Hinblick auf
Absatz 1 der Vorschrift getan hat — wenn er von dieser Befugnis hatte Gebrauch machen
wollen. Gemal § 53 EnWG dirften Ausschreibungsverfahren somit auf die Falle beschrankt
sein, in denen sie zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit erforderlich sind.

Derzeit begegnet die Zulassigkeit der Ausschreibung von Offshore-Windkraft-Kapazitaten
auf der Ebene des nationalen Rechts daher Bedenken.

3. Ergebnis

Wahrend die Ausschreibung von Offshore-Windkraft-Kapazitdten — sowie sonstiger EE-
Kapazitaten — auf unionsrechtlicher Ebene grundsatzlich zulassig ist, dirfte sie auf nationaler
Ebene nach derzeit geltendem Recht nur unter den engen Voraussetzungen des § 53 EnNWG
zulassig sein, wenn sie zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit erforderlich ist. Die
Ablésung des derzeit in Deutschland geltenden Systems fixer Einspeisetarife fiir Erneuerba-
re Energien durch ein gesetzlich verankertes Ausschreibungsmodell wére mit dem geltenden
Unionsrecht grundséatzlich vereinbar. Allerdings muisste der nationale Gesetzgeber im deut-
schen Recht durch eine vollstandige Umsetzung des Richtlinienrechts zunachst die Voraus-
setzungen schaffen, um Ausschreibungsverfahren fur Erneuerbare Energien zu ermdglichen.

Wir haben nicht naher geprift, wie die Ablésung des derzeit geltenden EEG-
Vergitungssystems durch ein Ausschreibungsmodell im einzelnen erfolgen misste, insbe-
sondere wie Betreiber von EE-Anlagen zu behandeln waren, die eine Investitionsentschei-
dung vor Inkrafttreten eines solchen Ausschreibungsmodells getroffen haben. Auch wéaren
Ubergangsbestimmungen von dem einen in das andere System sorgfaltig zu formulieren, um
Eingriffe in verfassungsrechtlich geschitzte Rechtspositionen zu vermeiden. Darliber hinaus
misste sich ein konkretes Ausschreibungsmodell — vor allem im Hinblick auf Kriterien und
Verfahren — an den unionsrechtlichen Vorgaben, insbesondere an Art. 8 der Stromrichtlinie
sowie insbesondere auch an den vergaberechtlichen Anforderungen des EU-Kartellrechts
messen lassen.

kkkkkkk

180 Bourwieg, in: Britz/Hellermann/Hermes, EnWG, § 53 Rn. 5 (zu Art. 6 und 7 der Vorganger-Richtlinie

2003/54/EG, deren Vorschriften in Art. 8 der Stromrichtlinie materiell unverandert enthalten sind).
181 BT-Drucks. 15/3917, S. 68.
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