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1 Ergebnisse und Schlussfolgerungen

Das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) hat sich als das bisher erfolgreichste Instrument
zur Markteinfiihrung von Technologien zur Nutzung Erneuerbarer Energien (EE) erwiesen.
Im Jahr 2004 wurden 56 TWh/a bzw. 9,3% der Stromerzeugung in Deutschland aus diesen
Quellen gedeckt, davon wurden 38,5 TWh/a' (iber das EEG vergiitet. Die Vergiitungszah-
lungen beliefen sich in 2004 auf knapp 3,6 Mrd. €, die resultierenden Differenzkosten
gegenliber dem anzulegenden Strompreis lagen je nach den getroffenen Annahmen bei
etwa 2,5 Mrd. €. Mit diesen Differenzkosten wurden 2004 Investitionen von schatzungsweise
4,9 Mrd. € induziert, der Gesamtumsatz im Bereich der Strombereitstellung durch die Erneu-
erbaren Energien belief sich auf 8,7 Mrd. €.

Die durch das EEG angestoliene Ausbaudynamik der EE ist derzeit stabil. Bleiben die Rege-
lungen Uber einen langeren Zeitraum (2015 bis 2020) erhalten, so wird der Zielwert 2010 von
12,5 % Anteil sicher erreicht und die Zielmarke 2020 von mindestens 20 % mit grol3er Wahr-
scheinlichkeit Uberschritten. Diese Erkenntnis greift z.B. auch der aktuelle Energiereport IV
von EWI/Prognos auf, der bis 2020 in seiner ,Referenzprognose® von einem stetigen Wachs-
tum der EE auf rund 120 TWh/a ausgeht. Die vorliegende Analyse auf der Grundlage des
Modells ARES (s.u.) ergibt fur 2020 einen deutlich héheren wahrscheinlichen Ausbauwert
von 151 TWh/a mit einer Bandbreite zwischen 139 und 177 TWh/a (EEG-Strom sowie nicht
nach EEG vergliteter EE-Strom). Bezogen auf den Bruttostromverbrauch des Energiereports
IV decken EE gut 25% im Jahr 2020 ab, die mdgliche Bandbreite belauft sich auf 23 bis fast
30 %. Mit einer insgesamt installierten Leistung von rund 56.000 MW, im Jahr 2020 werden
Erneuerbare Energien zu einem gleichberechtigten und unverzichtbarem Partner im Ener-
giemarkt. Das EEG leistet damit einen wichtigen Beitrag zur Energieversorgungs-
sicherheit Deutschlands.

Analog steigt die Bedeutung der Erneuerbaren Energien fur den Klimaschutz. Mit knapp
90 Mio. t/a im Jahr 2020 liegen die durch das EEG vermiedenen CO,-Emissionen gegenlber
dem derzeitigen Stand um den Faktor 2,7 héher. Weitere 22 Mio. t/a kommen durch die nicht
im EEG enthaltenen Strommengen hinzu. Die vermiedenen CO,-Emissionen erreichen ein
Volumen, das fur Uber das Kyoto-Protokoll hinausgehende Ziele zur Reduktion von Treib-
hausgasen nicht nur in Deutschland, sondern auch in Europa von erheblicher Bedeutung
sein wird.

Die Quantifizierung der monetaren Effekte erfolgt mit dem Rechenmodell KODARES (Kosten
des Ausbaus Regenerativer Energiesysteme). Dessen Anbindung an die mit dem Modell
ARES (Ausbau Regenerativer Energiesysteme, vgl. Kapitel 1) analysierten Ausbauszenarien
der EE zeigt schematisch Abbildung 1.

Aufgrund des durch das EEG angestolenen, deutlichen Ausbaus der Erneuerbaren Ener-
gien ist zunachst bis etwa Mitte der ndchsten Dekade noch mit einem Anstieg der EEG-
Umlage zu rechnen. Die daraus folgenden EEG-Kosten eines reprasentativen Haushalt
mit einem Jahresverbrauch von 3.500 kWh steigen im Szenario ,Wahrscheinlicher Ausbau*
bis 2017 auf maximal 2,82 €,00s/Monat und gehen anschlieRend zurick. Analog gilt dies
fur die EEG-Vergltungszahlungen. Sie erhéhen sich noch auf 8,2 Mrd. €505 im Jahr 2016
und nehmen danach ebenfalls ab. Und schlieBlich gilt dies fir die Differenzkosten, deren
Maximum 4,2 Mrd. €,005 betragt und die zum Ende des Betrachtungszeitraumes auf
3,6 Mrd. €005 sinken. Bei einer ehrgeizigen Klimaschutzpolitik und unter Einbeziehung

' einschlieRlich Grubengas



externer Kosten der Stromerzeugung (Variante ,Externe Kosten®) saldieren sie sich dann
jedoch bereits anndhernd zu Null.
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Abbildung 1. Zusammenwirken der beiden Rechenmodelle ARES und KODARES

Entscheidend fur den Rickgang gegen Ende des Betrachtungszeitraumes ist in allen Fallen,
dass vor allem die Stromerzeugung aus Windenergie zunehmend die Wettbewerbsfahigkeit
erreicht und sukzessive aus der EEG-Forderung ausscheiden durfte. Unter den getroffenen
Annahmen zur Entwicklung des anlegbaren Wertes, der sich am Borsenpreis orientiert, ist
dies schlussig.

Die folgenden Ausfuhrungen zeigen aber auch, dass andere Ansatze moglich sind: Wirde
der anlegbare Wert fir Windstrom bei einer sog. eigenerzeugungsorientierten Bewertung
im Jahr 2020 lediglich mit 3,99 cty00s/kWh gegenlber 4,89 ctyo0s/kWh in der Hauptvariante
.Borsenpreis“ angesetzt, erhielte anstatt 29 % noch etwa 77 % der Stromerzeugung aus
Wind Vergitungen nach dem EEG. Dies wirde zwar das SchlieBen der Kostenschere zwi-
schen erneuerbaren und nicht erneuerbaren Energien nicht grundsatzlich in Frage stellen, im
Betrachtungszeitraum aber doch zu erheblich héheren EEG-Differenzkosten fiihren. Deshalb
sind detaillierte Untersuchungen zur méglichst sachgerechten Bewertung des Stroms aus
EE dringend erforderlich, um daraus auch Rickschlisse flir die weitere Ausgestaltung des
EEG zu ziehen. Hierbei sollte es Uber eine isolierte Betrachtung einzelner Sparten hinaus um
eine Optimierung des Gesamtsystems gehen, die nicht nur das Zusammenwirken aller
erneuerbaren und nicht erneuerbaren Energien umfasst, sondern auch die Potenziale sei-
tens der Stromnachfrage einbezieht.

Nach unerwartet deutlichen Preisspriingen in den letzten Monaten lag der EEX-Boérsenpreis
fur Grundlaststrom Mitte dieses Jahres mit fast 4,5 Cent/kWh bereits Uber den Ansatzen in
der Modellrechnung. Auch fir die Zukunft stltzt dies die Annahme, dass die Berechnungen
mit dem Modell KODARES als konservativ einzustufen sind, d.h. die kinftigen Kosten
des EEG eher zu hoch als zu niedrig angesetzt wurden. Sollten sich, was derzeit durchaus
wahrscheinlich erscheint, die Strompreise rasch den langfristigen Grenzkosten nahern,
verbesserte sich die Bilanz der Vorleistungen flr den Ausbau der Erneuerbaren Energien
signifikant und gelange in den Bereich der als ,Externe Kosten® skizzierten Strompreisvarian-
te.

Weiterhin reagiert die Entwicklung der EEG-Differenzkosten und -Vergitungsvolumina sehr
sensitiv auf die Ausbaudynamik der Stromerzeugung aus Solarstrahlung und der ver-
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schiedenen Bereiche der Biomasseverstromung. Auf sie entfallen im Jahr 2020 beim
~Wahrscheinlichen Ausbau“ und einer bérsenpreisorientierten Bewertung zusammen 85 %
der EEG-Umlage, obwohl ihr Anteil an der Stromerzeugung aus EEG-relevanten Anlagen
nur etwa 28 % betragt. Wegen der erst relativ geringen Erfahrungen bei der Anwendung des
novellieren EEG und den erheblichen Innovationspotentialen der einschlagigen Techniken
bestehen in diesem Bereichen betrachtliche Prognoseunsicherheiten. Es ist allerdings zu
erwarten, dass spatestens im Zusammenhang mit der Erstellung des nachsten, fir das Jahr
2007 vorgesehenen EEG-Erfahrungsberichts belastbarere Daten vorliegen.

Mit den degressiven Vergutungsregelungen im EEG wird ein starker Anreiz gegeben, die
Effizienz zu steigern und die Kosten der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien deut-
lich und nachhaltig zu reduzieren. Damit werden sie zunehmend an die
Wettbewerbsfahigkeit herangefihrt. In einzelnen Bereichen wie der Offshore-
Windenergienutzung und bei einigen Verfahren der Biomassenutzung kann dies bereits
innerhalb des Betrachtungszeitraumes erreicht werden, wahrend die solare und geothermi-
sche Stromerzeugung sowie einige, insbesondere innovative Verfahren der Verstromung von
Biomasse weiterhin auf eine Férderung angewiesen sein werden. Bei volkswirtschaftlicher
Betrachtung kénnen sich dennoch die Differenzkosten des gesamten EE-Mixes gegentber
fossilen Quellen bis 2020 auf nahezu Null reduzieren, womit die mit der Férderung nach
dem EEG bis dahin erbrachten Vorleistungen zunehmend abgebaut werden.

Nach dem Spitzenwert eines Zubaus an EE-Leistung von 3.930 MW,/a im Jahr 2003 stabili-
siert sich der Wert um 2.300 MW,/a bis etwa 2015 und Uberschreitet gegen 2020 die 4.000
MWo./a-Marke. Das durch diesen Ausbau induzierte Investitionsvolumen betragt kumuliert
im Zeitraum 2005 — 2010 rund 25 Mrd. €505 und im Zeitraum 2011 — 2020 rund 50 Mrd. €5qgs,
insgesamt also 75 Mrd. €005 bis 2020. Ein erfolgreicher Ausbau des heimischen Marktes
fur EE verbessert auch die Wettbewerbschancen im globalen Energietechnologiemarkt,
wie am Beispiel der Windenergie zu beobachten ist. Das EEG tragt damit unmittelbar dazu
bei, die fur einen erfolgreichen Export innovativer Energietechnologien notwendige Techno-
logiefiihrerschaft zu gewinnen bzw. zu sichern. Somit kann mittelfristig mit einem deutlichen
Exporterfolg bei EE-Technologien gerechnet werden. Die Gesamtumsétze der einschlagi-
gen deutschen Unternehmen dirften also noch deutlich Gber den obigen Zahlen fir
den Inlandsmarkt liegen. Auch auf die Wirkung des EEG zur Schaffung zukunftssicherer
Arbeitsplatze in Wachstumsmarkten und auf die positiven strukturellen Wirkungen im Bereich
der Land- und Forstwirtschaft muss hingewiesen werden.

Als politisches Instrument hat das EEG inzwischen eine hohe Attraktivitat erreicht, was auch
von der EU-Kommission klrzlich bestatigt wurde [EU-Kommission 2005]. EEG-ahnliche
Foérdermodelle werden bereits in knapp 30 Landern (darunter 16 EU-Landern und einige US-
Bundesstaaten) eingesetzt. In weiteren Landern wird Gber eine Einfihrung diskutiert. Indirekt
induzieren die Erfolge im Stromsektor auch Uberlegungen einer wirksameren Férderung der
EE im Warmemarkt. Bei weiterhin stabilen Rahmenbedingungen wird die Wachstumsdyna-
mik auch nach 2020 anhalten. Die EE werden dann in der Lage sein, eine zentrale Rolle in
der zukunftigen Energieversorgung einzunehmen.






2 Stromseitiger Ausbau erneuerbarer Energien bis 2020

2.1 Ausgangssituation und Randbedingungen

Obwohl sich schon seit Mitte der 70iger Jahre die Notwendigkeit einer verstarkten Nutzung
erneuerbarer Energien (EE) abzeichnete, dauerte es ca. 20 Jahre bis sich diese Erkenntnis
sichtbar in einer Erhdhung ihres Beitrags an der Energieversorgung abzeichnete. Bis etwa
Anfang 1990 standen Forschung, Entwicklung und Demonstration der bis zu den Olpreiskri-
sen 1973 und 1978 vernachlassigten EE-Technologien im Vordergrund. Der prozentuale
Beitrag der EE an der Energieversorgung sank sogar wegen des zwischenzeitlich weiter
wachsenden Energieverbrauchs (Beispiel Stromversorgung in Abbildung 2). Erst Ende der
80iger Jahre konnten, beginnend mit ersten Markteinflihrungsprogrammen des BMBF (z.B.
300 MW-Windprogramm) und dem Inkrafttreten des Stromeinspeisungsgesetzes, wirksame
Schritte in Richtung einer substantiellen Markteinfihrung mit ausreichend entwickelten
Technologien unternommen werden. Mit der Einfihrung und stetigen Weiterentwicklung des
EEG hat sich dieser Prozess insbesondere im Strombereich verstetigt und an Wirksamkeit
gewonnen. Seit 1996 ist der Anteil der EE am Bruttostromverbrauch um 5 %-Punkte ge-
wachsen und belief sich Ende 2004 auf 9,3%. Dass fur 2010 angestrebte ,Verdopplungsziel®
(bezogen auf 2000) von 12,5% Anteil fir EE-Strom durfte mit grol3er Sicherheit erreicht,
wenn nicht sogar Uberschritten werden. Damit ist die Wirksamkeit des EEG eindrucksvoll
bestatigt worden. Ahnliche Wachstumstendenzen verzeichnen derzeit auch Kraftstoffe aus
Biomasse, wahrend der Beitrag der EE in der Warmeversorgung deutlich hinter den gesetz-
ten Erwartungen zurickbleibt.
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Abbildung 2: Beitrag erneuerbarer Energien an der Stromversorgung Deutschlands
seit 1975 und Anteil an der jeweiligen Bruttostromerzeugung.



Das EEG hat sich aus heutiger Sicht als das bisher erfolgreichste Forderinstrument zur
Markteinflhrung von EE-Technologien erwiesen. Es leitet seine Wirksamkeit insbesondere
aus der durch gesicherte und kalkulierbare Vergutungen stimulierten unternehmerischen
Tatigkeit und der damit verknlpften erzielbaren Kostenreduktion der betroffenen Technolo-
gien ab. Nach Uberzeugung der Bundesregierung sowie der einschlagigen Verbande und
Wirtschaftsunternehmen sollte es solange Bestand habe, bis die betreffenden Technologien
sich eigenstandig im zuklnftigen Strommarkt bzw. in einem damit verknlpften Emissions-
handelssystem behaupten kdnnen, unter der Voraussetzung, dass dann dort
gleichberechtigte Zugangsbedingungen fir alle Marktteilnehmer und Energiearten bestehen.
Die bis zu diesem Zeitpunkt aufzuwendenden zusatzlichen Mittel zur Unterstiitzung der
Markteinfliihrung sind nicht unbetrachtlich.

Insbesondere die durch das EEG verursachten Mehrkosten (Differenzkosten) und die daraus
abgeleiteten Belastungen bzw. der resultierende Nutzen fir die Volkswirtschaft sind in der
offentlichen Diskussion Gegenstand kontroverser Debatten. Fir die weitere sachgerechte
Diskussion zur Zukunft des EEG und des Ausbaus der EE ist es deshalb von grolter Bedeu-
tung, moglichst zuverlassige Aussagen Uber die zukinftig noch zu erwartenden
Differenzkosten des EEG, ihren zeitlichen Verlauf und ihrer Abhangigkeit von wesentlichen
Parametern (insbesondere den anlegbaren Preisen) zu besitzen. Die vorliegende Untersu-
chung hat diese Aufgabe aufgegriffen und sowohl den Ausbau der EE als auch, darauf
aufbauend, der resultierenden finanziellen Auswirkungen bis zum Jahr 2020 ermittelt.

2.2 Definition der Ausbauszenarios

Das als Basis gewahlte Ausbauszenario - bezeichnet als ,wahrscheinlicher Ausbau
(WA)“- geht von der Annahme aus, dass die Rahmenbedingungen des EEG in der jetzigen
Form erhalten bleiben, bis der Uberwiegende Teil der EE-Technologien unter den dann
herrschenden marktwirtschaftlichen Bedingungen (vgl. Kapitel 3) weitgehend konkurrenzfa-
hig sind. Die jetzigen Wachstumstendenzen der Einzeltechnologien kdnnen also aus
energiepolitischer und unternehmerischer Sicht Uber einen langeren Zeitraum erhalten blei-
ben. Beschrankungen bzw. Reduktionen des Marktvolumens ergeben sich hdchsten aus
strukturellen Erwégungen (z.B. Vorgaben bei der Land-Windenergie hinsichtlich zulassiger
Hoéhe und zuldssigem Repowering; bei Biomasse hinsichtlich Flachenverfligbarkeit bzw.
.Reservierung“ von Potenzialen flr den Kraftstoffsektor), Zeitdauer von Genehmigungsver-
fahren (z.B. Offshore-Windenergie) oder grundsatzlichen Uberlegungen zur Notwendigkeit
stark wachsender Markte im Inland (z. B. Photovoltaik). Die Entwicklung der einzelnen EE-
Technologien wird in Abschnitt 1.4 erlautert.

Zusatzlich wurde eine Bandbreite des zuklinftigen EE-Zubaus ermittelt, worin grundsatzliche
Unsicherheiten zum Ausdruck kommen, die insbesondere durch die derzeitig teilweise sehr
hohe Wachstumsdynamik der Einzelméarkte bedingt ist. Ein bloRes Fortschreiben einer Ver-
gangenheitsentwicklung ist daher in der Regel nicht sinnvoll. ,Wahrscheinliche®
Marktvolumina und ihre plausiblen Bandbreiten missen daher technologiespezifisch unter
Einbeziehung obiger Uberlegungen ermittelt werden. Das resultierende Alternativszenario
,Obere Variante (OV)" kennzeichnet optimale energiepolitische Rahmenbedingungen (kla-
rer politischer Konsens zum Ausbau von EE, gutes Investitionsklima, breite europaische
Initiativen zum EE-Ausbau, wirksame Klimapolitik u.a). Beim zweiten Alternativszenario
,2Juntere Variante (UV)“ wird dagegen von sich eher sich verschlechternden Rahmenbedin-
gungen ausgegangen (z.B. Verunsicherungen durch Umstieg auf andere Forderinstrumente,
andere energiepolitische Schwerpunktsetzungen, wenig europaische Initiativen, Stagnation
bei der Weiterentwicklung klimapolitischer Initiativen und Instrumente).
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2.3 Die wesentlichen Ergebnisse

Von derzeit (2004) 55,8 TWh/a wachst die EE-Stromerzeugung auf 85 TWh/a in 2010 und
auf 151 TWh/a in 2020 (Bandbreite 139 — 177 TWh/a). In diesen Mengen sind auch die
,hicht EEG-relevanten® Beitrage der ,alten Wasserkraft, der Stromerzeugung aus biogenem
Mull (zukinftig ggf. auch der Biomasse-Mitverbrennung) und aus dem europaischen Strom-
verbund (nach 2015) enthalten, (Abbildung 3). Dieser Betrag belauft sich in 2020 auf ca.
25 TWh/a.
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Abbildung 3: Entwicklung der EE-Stromerzeugung seit 1990 und bis 2020 nach einzelnen
Technologien im Ausbauszenario ,Wahrscheinliche Entwicklung (WA)“, Band-
breite der Entwicklung und Vergleich mit der Referenzentwicklung REF nach
[EWI/ Prognos 2005]

Gegenliber 2004 wachst die EE-Stromerzeugung bis 2010 auf das 1,5-fache und bis 2020
auf das 2,7-fache. Insbesondere durch die Wind Offshore-Entwicklung wachst die Dominanz
der Windstromerzeugung weiter. In 2010 stammen 48% des EE-Stroms aus Wind (2004:
45%) und in 2020 sind es 54% (27% allein aus Offshore Wind.)

Vergleicht man mit dem Ausbau der EE in der Referenzentwicklung des Energiereport IV (als
REF bezeichnet; [EWI/Prognos, 2005]), so besteht hinsichtlich der Gesamtmenge (jedoch
nicht hinsichtlich der einzelnen Anteile) bis 2010 nahezu Ubereinstimmung (Abbildung 3,
oben links). Danach flacht der Zuwachs in REF ab, der Beitrag der EE steigt bis 2020 auf
116 TWh/a (nach Abzug von Grubengas und des Anteils nichtbiogenen Miills) und liegt in
2020 um 25 % unter dem Wert des Szenarios WA.

Die zu obigem Ausbau jahrlich zu installierende Leistung an EE-Technologien kdnnen
Abbildung 4 entnommen werden. Die Darstellung berlcksichtigt auch den (teilweisen) Er-
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satzbedarf der bereits bestehenden Anlagen und Repowering — MaRnhahmen (Windenergie)
bzw. Leistungserh6hung durch Modernisierungen (z.B. Wasserkraft). Wegen des deutlichen
Rickgangs der jahrlich zu installierenden Leistung an Windanlagen an Land wird der in 2003
erzielte Spitzenwert von knapp insgesamt 4.000 MW,/a erst wieder gegen 2020 erreicht und
Uberschritten. Dazwischen stabilisiert sich der EE-Ausbau bei Werten zwischen 2.100 und
2.500 MW /a. Neben der Windenergie sind Biomasse und Photovoltaik daran wesentlich
beteiligt. Die kumulierte Leistung aller EE-Anlagen steigt von ca. 26 GW,, (Jahresende 2005)
auf 35,8 GW,, in 2010 und auf 56,5 GW,, in 2020. Die mittlere Auslastung aller EE-Anlagen
erhoht sich leicht von derzeit 2.300 h/a auf 2.700 h/a in 2020.

Uber die entsprechenden Investitionen in EE-Anlagen gibt Abbildung 5 Auskunft. Die Investi-
tionsvolumina der Jahre 2002 — 2004 mit teilweise 5 Mrd. €/a werden auf absehbare Zeit
nicht mehr erreicht, sie bleiben aber durchweg auf hohem Niveau um 4,5 Mrd. €/a und stei-
gen auf knapp 7 Mrd. €/a gegen Ende des Betrachtungszeitraums. Der Rickgang der
Investitionen im Windbereich wird derzeit und in den nachsten Jahre durch das gegenwartig
starke Wachstum der Photovoltaik und das Ansteigen der Investitionen in Biomasse und
Erdwarme weitgehend kompensiert. Von 2001 bis Ende 2005 wurden insgesamt 24,5 Mrd. €
in Anlagen zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien investiert.
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Abbildung 4: Jahrlich zu installierende Leistung nach einzelnen EE-Technologien in MW,/a
bis 2020 zur Erreichung des Ausbauszenario WA und resultierende kumulierte
Leistung in GWg

Das durch den obigen weiteren Ausbau induzierte Investitionsvolumen belduft sich im fol-
genden 5-Jahreszeitraum 2006 — 2010 auf dieselbe Summe und im Zeitraum 2011 — 2020
rund 50 Mrd. €, insgesamt werden also in den 15 Jahren bis 2020 rund 75 Mrd. € investiert.
Verringert sich der Ausbau von EE durch unglnstigere Rahmenbedingungen (Untere Varian-
te) oder kommt nicht Uber die Referenzentwicklung hinaus, so schrumpfen die Markte und
die Investitionsvolumina entsprechend. Im ersteren Fall sinkt das jahrliche Investitionsvolu-
men auf rund 4 Mrd. €/a und das kumulierte Volumen im Zeitraum 2006 - 2020 auf
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60 Mrd. €; im Referenzfall sogar auf 2 Mrd. €/a und kumuliert auf 38 Mrd. €. Von diesem
Rickgang stark betroffen waren in diesem Fall insbesondere die Markte flir Photovoltaik und
Biomasse, aber auch die Windenergie hatte sich auf Umsatzvolumina im Inlandsmarkt von
nur noch 1,5 Mrd. €/a einzurichten (Die entsprechend zu Abbildung 5 dargestellten Investiti-
onsverlaufe dieser Szenariovarianten befinden sich im Anhang A1.1).

Jahrlich Investitionen, Mio EUR / Jahr
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Abbildung 5: Jahrliche Investitionen in stromerzeugende EE-Anlagen im Rahmen des Aus-

bauszenarios WA bis 2020. (Biomasseanlagen vollstandig bei Stromerzeugung,
ohne Nahwarmenetze)

Der Stellenwert des EE-Ausbaus im Kontext der gesamten Stromerzeugung kann unter
verschiedenen Rahmenbedingungen beschrieben werden. Im Folgenden werden zwei Vari-
anten dargestellt:

1.

Einbindung des Ausbauszenarios ,WA® der erneuerbaren Energien in die Gesamtent-
wicklung der Energieversorgung gemal der im Energiereport IV [EWI/Prognos 2004]
beschriebenen Entwicklung, die u. a. als derzeit allgemein akzeptierte mittelfristige Fort-
schreibung der Stromversorgung (insbesondere der Stromnachfrage) dient. Die
Mehrerzeugung an EE im Szenario WA gegenuber der EE-Erzeugung in REF wird durch
entsprechende Reduktion von Kohle- und Ergasstrom berlicksichtigt. Diese Vorgehens-
weise hat den Vorteil, dass hinsichtlich der Hohe des zukiinftigen Stromverbrauchs ein
einheitlicher Bezugswert benutzt wird. Diese Szenarienvariante erreicht aber nicht die
sonstigen Klimaschutzziele der Bundesregierung und ist hinsichtlich der Ausgewogenheit
der Teilstrategien Effizienz, KWK-Ausbau und EE-Ausbau inkonsistent.

Der EE-Ausbau WA wird als Teil eines konsistenten Gesamtszenarios dargestellt. Dazu
wird das in [BMU 2004] ermittelte Gesamtszenario NatPlus Il benutzt, welches auf der
Basis aktualisierter bedarfsbestimmender GroRen und unter Berlicksichtigung der tat-
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sachlichen Energieverbrauchsentwicklung bis 2004 an neuere Entwicklungen angepasst
wurde (NatPLus Il aktualisiert). Der in diesem Szenario angenommene Stromverbrauch
bedarf deutlich verstarkter Effizienzbemiihungen bei der Stromnutzung, es wird hier da-
her im Unterschied zu REF als ,Effizienzszenario (EFF)“ bezeichnet. Das
Gesamtszenario EFF ist in sich schllssig und erfiillt die Klimaschutzziele der Bundesre-
gierung.

Abbildung 6 zeigt den Verlauf der Bruttostromerzeugung beider Gesamtszenarien bis 2050
im Vergleich. Im aktualisierten Szenario EFF ist die erforderliche Stromerzeugung in 2010
um 8,5% geringer als im Referenzfall (612 TWh/a; ohne Strom aus Pumpspeichern), in 2020
sind es 11,7% weniger als in REF (589 TWh/a).
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Abbildung 6: Verlauf der Bruttstromerzeugung seit 1990 und in den Szenarien REF (Referenz
einschlie3lich Fortschreibung bis 2050) und aktualisiertes NatPlus Il (EFF).

Abbildung 7 und Abbildung 8 zeigen die Einbindung des Ausbauszenarios WA in diese
beiden Gesamtszenarien REF und EFF. Der Beitrag der EE zur Stromversorgung steigt
demnach auf Basis des Bruttostromverbrauchs (beriicksichtigt den Aufienhandelssaldo)
bei REF (Abbildung 7) auf 14,4 % in 2010 und 25,5 % in 2020. Im EFF (hier entspricht die
Bruttostromerzeugung im Wesentlichen dem Bruttostromverbrauch) tragt dieselbe Energie-
menge wegen des geringeren Gesamtverbrauchs im Jahr 2010 bereits mit 15,2 % und im
Jahr 2020 mit 29 % zur Bruttostromerzeugung bei. Deutlich erkennbar ist beim modifizierten
REF der praktisch konstant bleibende Beitrag der Stromerzeugung aus Braunkohle und der
deutliche Zuwachs der Verstromung von Erdgas.
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15



Demzufolge sinken die CO,-Emissionen der Stromerzeugung bis 2020 nur langsam von
derzeit 300 Mio. t/a auf 275 Mio. t/a (2010: 297 Mio. t/a). Der wachsende EE-Anteil und die
zusétzliche Verschiebung zum Erdgas erlauben so eine geringe Uberkompensation des bis
2020 erfolgten Rickgangs der Stromerzeugung aus Kernenergie. Im Fall des Effizienzszena-
rios sinken dagegen die CO.,-Emissionen der Stromerzeugung bereits bis 2010 auf
253 Mio. t/a und auf 210 Mio. t/a in 2020. Hierflir sind die zusatzliche Verringerung der
Stromnachfrage und der gegeniiber REF verstarkte Ausbau der KWK verantwortlich.

Eine detaillierte Darstellung der Stromerzeugungsstruktur mit Unterscheidung in Kondensati-
onskraftwerke, KWK-Anlagen und EE-Anlagen fir EFF (vgl. auch Darstellungen in BMU
2004) zeigt Abbildung 9.
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Abbildung 9: Wie Abbildung 8 mit Aufteilung auf unterschiedliche Kraftwerksarten

2.4 Entwicklung der einzelnen erneuerbaren Energien bis 2020

Die Wasserkraft wird nahe bis zu ihren in BMU 2004 erlauterten Potenzialgrenzen (Beriick-
sichtigung der dort erlauterten Naturschutzkriterien) ausgebaut. Ausgehend vom Wert 2004
(21 TWh/a) steigt die Stromerzeugung (im Normaljahr) auf 22,8 TWh/a in 2010 und auf
24,5 TWh/a in 2020. Damit ist das ermittelte Zusatzpotential in 2020 zu 85% ausgeschopft.
Die angenommene Bandbreite des Zubaus liegt in 2020 zwischen 23,3 und 25,1 TWh/a. Die
Entwicklung in REF ist mit obigem Ausbau praktisch identisch.

Dieser Ausbau erfordert (einschliel3lich Ersatzbedarf; Wiederaktivierung; Modernisierung)
einen mittleren jahrlichen Leistungsinstallation zwischen 85 und 90 MW/a, wobei sich die
diskreten Zubauwerte an der Grofde und dem Zeitpunkt der Inbetriebnahme der jeweiligen
Kraftwerke orientieren. Der langjahrige mittlere Zuwachs (seit 1990) lag bei etwa 40 MW/a.
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Fur die Windenergie werden die Angaben nach [Rehfeldt 2005] verwendet. Danach kann fur
die Wind an Land-Entwicklung unter Berlcksichtigung restriktiverer Abstandempfehlungen in
einigen Bundeslandern und mit Einschrankungen bei der Erhdhung der Nabenhdhe beim
Repowering von einem Anstieg der Leistung bis 2010 auf 23.000 und bis 2020 auf 23.600
MW ausgegangen werden (WA und UV). Die mogliche Bandbreite wird bestimmt durch die
zulassige Nabenhohe beim Repowering. Bei Steigerung der Nabenhohe auf das tech-
nisch/6konomische Optimum kann in 2020 ein Wert von 26.600 MW (Obere Variante)
erreicht werden.

Fur Offshore-Wind wird von einer eher verzégernden Entwicklung ausgegangen — beginnend
in 2007 und mit einer installierten Leistung in 2010 von 1.100 MW - die sich dann aber ver-
stetigt und in 2015 einen Wert von 5.000 MW und in 2020 von 12.000 MW erreicht. Als
Bandbreite wird in 2020 ein Wert von rund 3.000 MW angenommen, was die noch vorhan-
dene Unsicherheit in der Einschatzung der Ausbaudynamik Offshore ausdriickt. Die
installierte Offshore-Leistung 2020 in der oberen Variante erreicht somit 15.000 MW.

Insgesamt kann die installierte Windleistung in 2020 zwischen 35.600 MW und 41.600 MW
liegen. Mit mittleren Volllaststunden fir Land-Windanlagen von 1.700 h/a (2020: 1.750 h/a)
und fir Offshore-Anlagen von 3.500 h/a (2020: 3.600 h/a) betragt die potentielle Stromer-
zeugung aus Windkraft im Jahr 2020 rund 85 TWh/a.

Abbildung 10 zeigt die Einordnung des Windenergieausbaus entsprechend Szenario WA in
die in letzter Zeit diskutierten Ausbauszenarien einschlieBlich REF nach [EWI/Prognos
2005]. Er liegt fur 2020 deutlich unter den von [DENA 2005] diskutierten Werten, aber um
3.400 MW hdéher als in den Szenarien NatPlus angenommenen Werten in [BMU 2004]. Der
Ausbauwert des aktuellen REF ist fur 2020 (und 2030) praktisch identisch mit den Werten
der NatPlus-Szenarien des Jahres 2004.

Die Photovoltaik hatte in den letzten Jahren ein rasantes Wachstum zu verzeichnen. Ende
2004 betrug die installierte Leistung 860 MW,, davon wurden allein in 2004 etwa 450 MW,
errichtet. Eine Fortsetzung dieser Wachstumsentwicklung (Durchschnitt des Marktwachs-
tums im Jahrzehnts 1994 - 2004 rund 46 %/a; im letzten Jahr Verdopplung) uUber einen
langeren Zeitraum ist in Deutschland nicht vorstellbar. Fur die Etablierung einer konkurrenz-
fahigen deutschen Produktion, die auf globalen Markten wettbewerbsfahig ist, sind diese
hohen Wachstumsraten auf Dauer auch nicht erforderlich. Allerdings mussen globalen
Wachstumsraten zwischen 25 — 30 %/a Uber mindestens ein weiteres Jahrzehnt aufrechter-
halten werden, damit die Lernkurven in einem zeitlich verninftigen Rahmen durchlaufen
werden kénnen. (Im Programm ARES ist derzeit ein Lernfaktor von 0,80 bis 2020 angenom-
men; was bei Wachstumsraten um 25%/a etwa einer jahrlich erreichbaren Kostendegression
von 10%/a entspricht [DLR 2005]). Fir den deutschen Markt wird deshalb von einem stabi-
len aber nicht mehr deutlich weiter wachsenden PV-Markt ausgegangen.
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Abbildung 10: Ausbauszenarien fir Windkraft nach verschiedenen aktuellen Untersuchungen

Im Ausbauszenario WA wachst das jahrliche Marktvolumen noch auf 600 MW,/a, also um
insgesamt 50%. Im Jahr 2010 sind dann 4.100 MW, installiert, die bis 2020 auf 10.000 MW,
wachsen. Die Bandbreite wird durch eine Begrenzung des zukiinftigen Marktvolumens auf
500 MW_/a einerseits und ein Anwachsen auf 900 MW,/a anderseits markiert. Damit sind bis
2020 installierte Leistungen zwischen 8.700 MW, (Untere Variante) und 13.400 MW, (Obe-
re Variante) erreichbar, die mit Photovoltaik erzielbare Stromproduktion liegt in 2020
zwischen 8,1 und 12,4 TWh/a. In der REF wurde im Wesentlichen der Jahresumsatz der
Jahre 2000/2001 fortgeschrieben (der aktuell hohe Umsatz des Jahres 2004 konnte nicht
bertcksichtigt werden). Damit wachst die Stromerzeugung aus PV bis zum Jahr 2020 ledig-
lich auf rund 2 TWh/a, die kumulierte Leistung betragt in 2010 1.145 MW, und in 2020 ca.
1.850 MW,

Bei der Nutzung von Biomasse wurde, neben den bereits in [BMU 2004] erarbeiteten
Wachstumsvorstellungen u. a. auch eine Einschatzung des IE Leipzig [Thran 2005] vom
April 2005 hinzugezogen. Dabei wird davon ausgegangen, dass die derzeit ginstigen Rah-
menbedingungen flr eine energetische Nutzung von Biomasse (insbesondere die derzeitige
Ausgestaltung des EEG) auf absehbare Zeit erhalten bleiben. Hiernach wird insgesamt die
Entwicklung im Biogasbereich als sehr dynamisch angenommen, insbesondere durch Mit-
nutzung von nachwachsenden Rohstoffen (NAWARO), diejenige im Bereich fester Biomasse
bleibt, bei ebenfalls weiterem Wachstum, etwas dahinter zuriick. Gleichzeitig werden nach
2010 Moglichkeiten einer verstarkten Mitverbrennung von Biomasse in Kohlekraftwerken und
eine starkere thermische Nutzung biogenen Abfalls gesehen. Die Hauptgriinde daflr sind
das Ende der Ubergangsfrist ,Technischen Anleitung Siedlungsabfall“ und nach 2010 ein
wirksamer CO,-Zertifikatehandel. Tendenziell wird diesen Uberlegungen gefolgt, gleichzeitig
werden jedoch die in [BMU 2004] ermittelten Begrenzungen der im Zeitraum bis 2020 ver-
fugbaren Anbauflachen aufgegriffen. Wird hierzu EFF zugrunde gelegt, das den gréfiten Teil
der (begrenzten) Anbauflache (in 2020 insgesamt 1,1 Mio. ha) fur die Produktion von Kraft-
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stoffen reserviert, so bleiben in 2020 noch rund 100.000 ha fir Energiepflanzen zur stationa-
ren Nutzung Ubrig (die allerdings bis 2050 auf 650.000 ha anwachsen konnen). Bei der
Nutzung fester Biomasse wird in stark steigendem MalRe Waldrestholz eingesetzt, da indus-
trielles Restholz bereits heute weitgehend genutzt wird.

Entsprechend dieser Uberlegungen erhalt man fiir die Stromerzeugung aus fester Bio-
masse einen Wert von 8,7 TWh/a in 2010 und von 13,7 TWh/a in 2020. Zusatzlich steigt die
Stromproduktion aus biogenen Abfallen und nach 2010 aus der Mitverbrennung auf
2,8 TWh/a in 2010 und 4 TWh/a in 2020. Die Bandbreite in 2020 betragt 11,4 bis
13,9 TWh/a, die der Abfallnutzung 2,8 bis 5,0 TWh/a. Die Werte im Szenario WA fiir gas-
formige (und flissige) Biomasse einschlieRlich Klar- und Deponiegas lauten 5,9 TWh/a in
2010 und 12,5 TWh/a in 2020. Dies erfordert zusatzlich zur Verwertung landwirtschaftlicher
Reststoffe eine Nutzung von rund 250 000 ha Anbauflache. Die Bandbreite ergibt sich hier
aus der zur Verfugung stehenden Anbauflache. Bei Einhaltung der Naturschutzrestriktionen
erhalt man in 2020 eine Stromproduktion von 9,5 TWh/a, bei weiterer Lockerung ergibt sich
ein Wert von 13,3 TWh/a.

Der gesamte Beitrag der Biomasse (einschliellich der Nutzung des biogenen Abfalls) wachst
im Ausbauszenario WA somit von derzeit 9,4 TWh/a auf 17,4 TWh/a in 2010 und auf
30,1 TWh/a in 2020. Im REF verlauft die Nutzung der Biomasse bis 2010 in &hnlicher Gro-
Renordnung. Sie betragt zu diesem Zeitpunkt 16 TWh/a (nach Bereinigung um den Beitrag
nicht-biogenen Miills) und in 2020 rund 21 TWh/a.

Der Ausbau der Stromerzeugung aus Geothermie wird vorsichtig eingeschatzt. Es wird von
einer erfolgreichen Demonstration der derzeit geplanten Anlagen und einem Einstieg in den
kommerziellen Betrieb ausgegangen. Dabei stehen Anlagen zur Nutzung hydrothermaler
Geothermie auf absehbarer Zeit im Vordergrund. Erst allmahlich (nach 2010) kommen auch
HDR-Anlagen hinzu. Die Szenarienwerte liegen fur 2010 bei 0,3 TWh/a und in 2020 bei
3,5 TWh/a. Bis 2020 sind 530 MW, Geothermie-Leistung installiert. Die Bandbreite ist wegen
der groRRen Unsicherheiten hinsichtlich des Anlagenzubaus relativ gro3 und liegt im Jahr
2010 zwischen 300 MW, (2 TWh/a) und 910 MW, (5,8 TWh/a).

Auch fur den Import von EE-Strom aus einem europaischen Stromverbund (z.B. aus solar-
thermischen Kraftwerken oder Windparks) werden bis 2020 Aussagen gemacht, da
unterstellt wird, dass die angestrebte Entwicklung im EE-Strombereich mittelfristig nicht ohne
eine derartige europaische Vernetzung auskommt. Einmal wird der liberalisierte Strommarkt
daflir sorgen, dass sehr ginstige Angebote an EE-Strom (aus Gebieten hoher Einstrahlung
oder sehr ginstigen Windangebots) bei ausreichenden Transportkapazitaten auch in
Deutschland angeboten werden. Zum andern erleichtert ein grof3er europaischer Stromver-
bund den Ausgleich grolier Angebote fluktuierenden EE-Stroms. Fur die Erreichung des
Zielwerts 2020 von 20% Anteil an der Bruttostromerzeugung ist dieser Beitrag nicht erforder-
lich. Der Beitrag des Imports wird — beginnend etwa in 2017 - in 2020 mit 2,3 TWh/a
angenommen, entsprechend 535 MW,,. Als Bandbreite wird einerseits von einem vernach-
Iassigbaren Wert und anderseits von einem etwa doppelt so hohen Wert (4,1 TWh/a mit 920
MW,)) ausgegangen.

Abschlielend kann in Abbildung 11 die Struktur aller Szenariovarianten der Stromerzeugung
aus EE fir die Jahre 2010 und 2020 verglichen werden. Bis 2010 gibt es nur geringfligige
Unterschiede in der Einschatzung des EE-Ausbaus. Danach bleibt, wie bereits aus Abbil-
dung 2 sichtbar, die Referenzentwicklung des Energiereports IV nach 2010 hinter den hier
vorgestellten Ausbauvarianten zuriick. Gegenliber der bisherigen Referenzentwicklung nach
[Enquete 2002] aus dem Jahr 2002 liegen die Beitrage der EE in der aktuellen Referenzent-
wicklung REF allerdings zu beiden Zeitpunkten bei nahezu den doppelten Werten.
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Abbildung 11: Struktur der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien seit 1996,
in 2010 und 2020 fur die hier beschriebenen Ausbauvarianten
(REF = EWi/Prognos 2005; WA = Wahrscheinlicher Ausbau, unt. V. = untere Variante,
ob. V. = obere Variante in dieser Studie).

Die Einzelwerte der Ausbauvarianten fur die erzeugte Strommenge und die am Jahresende
jeweils installierte Leistung kénnen den Tabellen im Anhang A1.2 enthommen
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3 Ermittlung des anlegbaren Wertes fir die Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien

3.1 Wesentliche Bestimmungsgrol3en fir den anlegbaren Wert

Bei der Bestimmung der anlegbaren Werte ist von dem im Erneuerbare Energien Gesetz
(EEG) vorgegebenen Geflecht zwischen den relevanten Akteuren? auszugehen
(vgl. Abbildung 12).
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rUNB = regelverantwortlicher Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 12: Wirkungsgeflecht der wesentlichen Akteure sowie physische und monetéare
Ausgleichsmechanismen im Rahmen des EEG.

Fur die Hohe der EEG-Umlage ist entscheidend, woher der Lieferant, der den Strom fir die
Verbraucher bereitstellt und mit diesem die entstehenden Differenzkosten abrechnet, den
Strom beziehen wirde, wenn er keine EEG-Pflichtquote abnehmen misste. Grundsatzlich
bestehen die Mdglichkeiten:

e Strombezug Uber die Borse
e Strombezug von eigenen, angegliederten oder externen Erzeugungsanlagen

Fur die folgende Herleitung der verschiedenen Mdglichkeiten wird vereinfacht von den Mo-
dellen ,Strombezug an der Boérse® und ,Eigenerzeugung® ausgegangen (vgl. Abschnitt 2.2.
und 2.3). Wahrend sich im erst genannten Fall der zukiinftige Preis an den Markten ausbil-
det, steht im letzteren Fall die Alternative des Zubaus eines Kraftwerkes an.
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Die Ubertragungsnetzbetreiber liefern die EEG-Strommengen derzeit (unabhangig und
abweichend von der realen Einspeisung) in Form von Bandern an die Energielieferanten, die
die Letztverbraucher bedienen. Bandlieferungen stellen die am Markt glinstigsten zu bezie-
henden Stromprodukte dar, so dass es dieser Logik folgend nahe liegt, sich bei der
Bewertung der Differenzkosten an den Bérsenpreisen (GroRhandelspreis) fir ,base load® -
Strombezug zu orientieren. Im Fall der alternativen Eigenerzeugung ware hingegen entspre-
chend der Einspeisecharakteristik eher eine Orientierung an der Stromerzeugung in
Mittellastkraftwerken sachgerecht.

Je nach Vergleichsfall sind fiir die Bestimmung der durch das EEG verursachten Differenz-
kosten dabei verschiedene Kostenkategorien, die sich negativ oder positiv bemerkbar
machen, zu berucksichtigen.

3.1.1 Eingesparte Kosten

Bei den eingesparten Kosten sind im Einzelnen zu bericksichtigen:

1. Eingesparte Kosten aufgrund des Wegfalls einer sonst anderweitig notwendigen
Strombeschaffung der Stromlieferanten (z.B. eigene Kraftwerke, Strombdrse als
Spotmarktbezug oder Termingeschaft). Dabei kbnnen insbesondere Windkraftwerke und
Solaranlagen nur mit einem Teil der installierten Kapazitat thermische Kraftwerksleistung
adaquat ersetzen, somit kdnnen primar Arbeits- und im entsprechend geringeren Umfang
Leistungskosten in Ansatz gebracht werden kénnen. Wahrend beim Strombezug Uber die
Borse Leistungskosten anteilig einbezogen sind, ist bei der Stromeigenerzeugung vor
diesem Hintergrund zwischen kurz- und langfristigen Grenzkosten zu unterscheiden.

Kurzfristige Grenzkosten (Ersatz der Stromerzeugung aus bestehenden Kraftwerken):

e eingesparte variable Kosten der Stromerzeugung (im Wesentlichen entspricht dies
den Brennstoffkosten)

e sonstige eingesparte erzeugungsabhangige Kosten (z.B. Aufwand fur Instandhaltung)

Langfristige Grenzkosten (Ersatz der Stromerzeugung aus neuen Kraftwerken):

e zusatzlich zu kurzfristigen Grenzkosten die (anteilig) eingesparte Kapitalkosten (dabei
ist der Kapazitatseffekt der eingespeisten Stromerzeugung von Bedeutung, der be-
ricksichtigt, in wie weit neben der Bereitstellung elektrischer Energie auch ein
sicherer Beitrag zur Vorhaltung elektrischer Leistung geleistet wird).

2. Eingesparte Kosten aufgrund vermiedener Netzbenutzungsentgelte. Die dezentrale®
Einspeisung von Strom verringert die Netznutzung in der/den vorgelagerten Spannungs-
ebene/n, indem der Bezug von dort verringert wird und ggf. Lastspitzen abgesenkt
werden. Dadurch tragt sie zur Reduzierung von Netznutzungskosten bei, die einem de-
zentralen Einspeiser prinzipiell in Form der vermiedenen Netznutungsentgelten (VNNE)
von Seiten des Netzbetreibers aus zu erstatten sind

Im Rahmen der Novellierung des EEG wurden im neuen § 14 Ausgleichsregelung (§ 11
im alten EEG) neue Aspekte und Mechanismen eingefiihrt. Dazu gehort auch die An-
rechnung dieser vNNE, die nun bei der Umwalzung zu berlcksichtigen sind.

Zum besseren Verstandnis dieses Kostenfaktors und der Probleme seiner genauen Be-
stimmung sind im Anhang A1l die generellen Zusammenhange im Hinblick auf das EEG,

Als dezentral werden prinzipiell alle Einspeisungen unterhalb des Hoéchstspannungsnetzes betrachtet (vgl.
VV Il plus).
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in dem die Abrechnung der vermiedenen Netznutzungsentgelte nun einbezogen ist, de-
tailliert dargestellt. Die Ergebnisse zeigen, dass die VNNE bei kleinen PV-Anlagen kaum
ins Gewicht fallen, wahrend sie insbesondere bei der Biomasse-KWK eine signifikante
GrolRe erreichen kénnen.

Eingesparte externe Kosten — diese Kostenkategorie wird hier nicht betrachtet. Detail-
lierte Analysen zu den externen Kosten und der diesbeziiglich gefiihrten kritischen
Debatte finden sich in [ExternE 2002] und [Enquete 2002]. Bei der Kalkulation der durch
das EEG verursachten Differenzkosten (Kap.3) wird in einer oberen Strompreisvariante
ein Wert von 1 Cent/kWh fir die Darstellung externer Kosten verwendet.

3.1.2 Zusatzliche Kosten

Bei den zusatzlichen Kosten sind zu berlcksichtigen:

1.

Zuséatzliche Kosten aufgrund eines steigenden Bedarfs an Regelleistung und Re-
gelenergie zum Ausgleich des Prognosefehlers fur die fluktuierend einspeisenden EE.
Die mit dem Ausbau der Windenergie verbundenen Kosten werden seitens der Energie-
wirtschaft heute auf bis zu 2,4 Cent/kWh abgeschatzt [Tauber 2002], wobei mit
1,5 Cent/kWh der grofRte Anteil auf die Fixkosten der zur Leistungsabsicherung notwen-
digen konventionellen Kraftwerke entfallt. Dieser Kostenanteil wird bei der Bestimmung
der anlegbaren Preise bereits dadurch bertcksichtigt, dass ein nur unvollstandiger Kapa-
zitatseffekt in Ansatz gebracht wird. Weitere 0,7 Cent/kWh stammen aus erhohten
Regelenergieaufwendungen um die Differenz zwischen tatsachlichem und prognostizier-
tem Verbrauchs- und Einspeiseverhalten auszugleichen und 0,2 Cent/kWh seien auf den
erforderlichen Netzausbau zurtickzufihren.

Fir die Zukunft wird von einem weiteren Anstieg der Kosten ausgegangen. Beispielrech-
nungen fir das E.ON-Netzgebiet (Anschlussleistung der Windenergie von 16.000 MW im
Jahr 2016, im Vergleich zum Stand von 2001 mit rund 3.500 MW) fihren zu der Aussa-
ge, dass dann zur Aufrechterhaltung des heute allgemein Ublichen
Zuverlassigkeitsniveaus allein fur die Abdeckung des notwendigen Minuten-
/Stundenreservebedarfs Zusatzkosten von 850 Mio. €/a entstehen kénnten [Haubrich
2002]. Umgerechnet entsprache dies - unter der Annahme einer mittleren Auslastung der
Windkraftwerke von 2.500 bis 3.000 h/a spezifische Kosten von rund 2 Cent/kWh fir die
Stromerzeugung aus Windenergie, also etwa dem Dreifachen der flir den Status Quo der
durch die Windenergie verursachten Regelenergiebereitstellung ausgewiesenen Gro-
fenordnung.

In Bezug auf die Regelenergie |asst sich aus den vorliegenden Untersuchungen ableiten,
dass der Bedarf vorrangig vom Prognosefehler (nach den heute gliltigen Bilanzkreisrege-
lungen ist eine Abschatzung des Windenergiebeitrags einen Tag im voraus notwendig)
bestimmt wird. Mit verbesserten Prognosemethoden sollte der Aufwand zukiinftig weiter
begrenzt werden kdnnen. Darliber hinaus stehen andere Mallnahmen zur Verfigung (z.
B. Flexibilisierung der Fahrplanmeldungen, Einfihrung eines deutschlandweiten Regel-
energiemarktes), die den zukinftigen Bedarf begrenzen helfen. Der Bedarf an
zusatzlicher Regelenergie zur Kompensation des Prognosefehlers ist bisher noch nicht
umfassend untersucht worden, auch wenn davon auszugehen ist, dass dieser mit zu-
nehmender  Einspeisung anwachsen wird. Zudem fand das madgliche
Verbesserungspotenzial noch nicht ausreichend Berucksichtigung. Die bisher kursieren-
den Kosten fur die Regelenergiebereitstellung und -nutzung sind daher mit grof3en
Unsicherheiten behaftet. Die Ergebnisse der Regelenergieausschreibungen kénnen nicht
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als verlassliche Grundlage verwendet werden, da der Markt bisher nicht effizient arbeitet
und die damit erzielten Preise zurzeit tendenziell zu hoch sind.

Im Sinne einer ,worst case“- Betrachtung wird flir die nachfolgenden Berechnungen von
zusatzlichen Kosten fiir die Regelenergiebereitstellung von 0,7 Cent/kWh ausgegangen.
Im Basisfall wird unterstellt, dass sich vermiedene Netznutzungsentgelte und zusatzliche
Regelenergieaufwendungen im Wesentlichen kompensieren. Die auf die Windenergie
zurtickzufiihrenden Kosten fiir die Regelenergie wiirden aber selbst bei Zugrundelegen
der o. g. hohen Schatzung von 0,7 Cent/kWh mit im Mittel rund 0,015 Cent/kWh (Jahr
2002) deutlich unterhalb von 10% der derzeitigen gesamten EEG-Umlage liegen. Zudem
sind die heute auf die Netzbenutzungsentgelte umgelegten Kosten flir die Regelenergie-
bereitstellung fiir die Abdeckung von Unsicherheiten in der Lastprognose noch deutlich
hoher [BET 2002]. Sie liegen beispielsweise im RWE-Netzgebiet bei insgesamt 0,5
Cent/kWh. Eine ausfuhrlichere Auseinandersetzung mit dem Thema Regelenergie findet
man im Anhang A2.

Zusatzliche Kosten aufgrund der mit zunehmenden Lastschwankungen (mit zum
Teil hohen Lastgradienten und vermehrten An- und Abfahrvorgangen) verbundenen er-
hohten Beanspruchung der Kraftwerke und einer dadurch moglicherweise bedingten
frGheren Veraltung. Dies gilt in erster Linie fir schon bestehende Kraftwerke, wahrend
Neuanlagen bereits bei der Planung besser auf veranderte Anforderungen in Bezug auf
die Leistungsdynamik ausgelegt werden konnen.

Spatestens zum Ende dieses Jahrzehnts werden in groflerem Umfang Kraftwerksersatz-
und -neubauten notwendig werden. Dies erhoht zwar die Notwendigkeit, dann auch eine
zusatzliche Leistungsreserve fir den Stromerzeugungsbeitrag der Windenergie bereitzu-
stellen, schafft aber andererseits die Moglichkeit, ganz gezielt solche
Kraftwerkskapazitaten aufzubauen (z. B. Gas-GUD-Kraftwerke), die mit den steigenden
Anforderungen kompatibel sind (hohe Lastdnderungsgeschwindigkeiten, kurze An- und
Abfahrzeiten). Dadurch lassen sich von vornherein mégliche Mehrkosten begrenzen. Ei-
ne genaue Quantifizierung ist nur im Vergleich systematischer
Kraftwerkseinsatzplanungsanalysen mit und ohne Einspeisung erneuerbarer Energien
moglich und ist u.a. abhangig von sonstigen Entscheidungsvariablen Gber den Zubau
des einen oder anderen Kraftwerkstyps. Die hierdurch entstehenden Kosten diirften aber
vergleichsweise gering sein, so dass sie in der nachfolgenden Betrachtung nicht bertck-
sichtigt werden.

Zuséatzliche Kosten aufgrund eines energiewirtschaftlich nicht optimalen Teillast-
betriebs (Verringerung des Nutzungsgrades) der bestehenden Anlagen. Durch die
zusatzliche Einspeisung von EEG-Strom wird Einfluss genommen auf die Kraftwerks-
fahrweise der EVU. Dies macht eine Anderung des Kraftwerkseinsatz- und
Lastmanagements (,re-dispatching®) der Kraftwerke, mit dem versucht wird fur die Be-
triebsweise des Anlagenparks ein gesamtwirtschaftliches Optimum zu erreichen,
notwendig. Fur die Quantifizierung dieses Effekts und moglicher Anpassungen der Kraft-
werke bei den anstehenden Kraftwerksersatzinvestitionen gilt Vergleichbares wie bei
dem zuletzt genannten Punkt der hoheren Wechselbeanspruchung der Kraftwerke.

Zusatzliche Kosten aufgrund der zum Abtransport der EEG-Strommenge notwen-
digen Netz-Verstarkungs- und -Ausbaumal3nahmen. Schon heute seien nach
Angaben der Ubertragungsnetzbetreiber Netzengpasse zu verzeichnen (z. B. Ausschép-
fung des Hochspannungsnetzes (110 kV) in Schleswig Holstein), die mit einem weiteren
Ausbau der Windenergie sowohl an Land (betrifft vor allem das Héchstspannungsnetz
(> 110 kV) in Schleswig Holstein) wie Offshore deutlich zunehmen werden und nur durch
einen entsprechenden Netzausbau beseitigt werden kdnnten. Berechnungen hierzu sind
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in [DENA 2005] fir das Hoéchstspannungsibertragungsnetz auf der Basis eines sehr en-
gagiertes Windenergieausbauszenario in Norddeutschland durchgefiihrt worden. Sie
konnen hier als Obergrenze angesetzt werden, zumal bei anderen EEG-Einspeisungen
aufgrund der breiteren geografischen Verteilung geringere Kosten anfallen dirften. Die
ermittelten Resultate flir den Anstieg der Netznutzungsentgelte durch den EEG-
bedingten Netzausbau belaufen sich fir 2007 auf 0,005 Cent/kWh, fir 2010 auf
0,015 Cent/kWh und fur 2015 auf 0,025 Cent/kWh.
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3.2 Entwicklung der Kosten fir die Strombeschaffung tber die
Borse (Borsenpreis)

In diesem Modellansatz wird eine am Bdrsenpreis orientierte Grenze flir den anlegbaren
Wert definiert. Sie orientiert sich an der derzeitigen Vorgehensweise. Die Ubertragungsnetz-
betreiber liefern den EEG-Strom in Form von Bandlieferungen an die Stromlieferanten (d.h.
an diejenigen Energieversorgungsunternehmen, die Letztverbraucher beliefern) und legen
nicht die reale Einspeisung zugrunde. Der zeitlich unterschiedliche Anfall der EEG-
Einspeisung wird somit ausgeblendet. Danach kommt fir die Stromlieferanten als Ver-
gleichswert (fur die Bewertung der Differenzkosten) der an der Bodrse gehandelte
Grollhandelspreis fir ,base load® zum Tragen. Die Versorgungsalternative Bandbezug Uber
die Borse stellt das am Markt gehandelte giinstige Stromprodukt dar.

Die von den Ubertragungsnetzbetreibern derzeit praktizierte Riickwélzung des EEG-Stromes
als Band ist zwar praktikabel, verursacht aber zusatzliche ,Veredelungs“-Kosten (Vergleich-
mafigung der fluktuierenden Einspeisung). Auf der anderen Seite bildet sie nicht den
wirklichen energiewirtschaftlichen Wert der EEG-Einspeisung ab, in dem gegenliber dem
Grundlastband hoherwertigere HT-Einspeisungen unbericksichtigt bleiben. Sachgerecht
ware daher eher die Vorgabe eines spezifischeren Lastprofil (inkl. der vereinfachten Vorgabe
von HT-/NT-Teilen) fir die Rickwalzung sowie ggf. eine zeitnahere Umwalzung. Fur die
Bestimmung des marktorientierten Wertes der EEG-Einspeisung wird nachfolgend an der
heutigen Vorgehensweise festgehalten.

Im Durchschnitt des Jahres 2004 wurde Grundlast an der Leipziger Strombérse EEX mit
28,52 Euro/MWh (Durchschnittswert Spotpreis fir 2004 nach EEX) gehandelt und lag damit
um rund 1 Euro/MWh unterhalb des Niveaus im Vorjahr. Im Vergleich dazu stieg der Durch-
schnittspreis von 2002 auf 2003 um 7 Euro/MWh, was auf die generell ausgepragte
Volatilitat des Strompreises hindeutet.

Mafgebliche Einflussfaktoren fiir die unterschiedliche Entwicklung der Borsenpreise sind vor
allem das Wetter aber auch das jahreszeitliche Angebot der Stromerzeugung aus EE (d.h.
insbesondere der Wasserkraft und der Windenergie). So zeichnete sich das Jahr 2003 durch
einen sehr trockenen Sommer und uberdurchschnittlich hohen Temperaturen (mit entspre-
chend hoher Nachfrage im Bereich Klimatisierung) aus, wahrend das Jahr 2004
temperaturseitig nur geringfligig oberhalb des langjahrigen Mittelwertes las. Einige Kern-
kraftwerke mussten im Jahr 2003 aufgrund aufgeheizter Flliisse und niedriger Pegelstande
zeitweilig ihre Leistung reduzieren. Im Jahresverlauf 2003 schwankten die durchschnittlichen
Bdrsenpreise fur Grundlast zwischen 15 €/ MWh und 160 €/ MWh. Im Vergleich dazu lag die
Bandbreite im Jahr 2004 nur zwischen 18,22 und 46,61 €/MWh. Darilber hinaus war ein
starker Anstieg des mittleren Preises flir Spitzenlast (peak-Produkte) zu verzeichnen, dessen
Abstand zu den Grundlastpreisen sich von 8 €/ MWh auf 13 €/ MWh erhdhte. Eine anteilige
Bertlicksichtigung von Spitzenlast-Produkten bei der Bestimmung des anlegbaren Wertes
hatte damit signifikante Folgen.

Im Jahr 2005 ist der Preis an der Bérse signifikant angestiegen (vgl. Abbildung 13). Neben
der allgemeinen Entwicklung steigender Rohstoffkosten (insbesondere gilt dies fir Ol und
Gas, in begrenzter Form aber auch fur Kohle) ist hierfur die Einbeziehung der CO2-
Zertifikatskosten in die Strompreise als Grund zu nennen. Trotz der durch die Bundesregie-
rung verabschiedeten groRtenteils kostenfreien Verteilung der Emissionsrechte (so
genanntes Grandfathering im Nationalen Allokationsplan) werden die Zertifikatspreise nach
den Regeln des Marktes als Opportunitatskosten vollstdndig auf die Preise Ubergewalzt.
Dabei wird die Tonne CO, aktuell (Stand 08.11.2005) mit 21,95 €/t CO, gehandelt, der kor-
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respondierende Strombdrsenpreis (base load) liegt bei 58,19 € MWh. Im Mittel des Jahres
2005 (Periode Januar bis Mitte November 2005) kann von einem Boérsenpreis von rund
43 €/MWh ausgegangen werden.

Monatliche Durchschnittspreise fur Strom an der EEX
in Euro/MwWh
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Die Durchschnittspreise fiir Strom am Spotmarkt der EEX werden in Form des Physical Electricity Index - abgekirzt "Phelix" -
ermittelt. Der Phelix Base ist der stundengewichtete Durchschnittspreis pro Tag fiir die Stunde 1-24. Der Phelix Peak ist der
stundengewichtete Durchschnittspreis fir die Stunde 9-20. Beide werden fiir alle Kalendertage des Jahres ermittelt. Sowohl aus
dem Phelix Peak als auch aus dem Phelix Base wird jeweils ein Monatsdurchschnittspreis berechnet. Hierzu wird der einfache
Durchschnitt (arithmetisches Mittel) aus allen Phelix Base bzw. Phelix Peak gebildet, indem alle betreffenden Tage aufsummiert
werden und durch die Anzahl der Tage dividiert wird. Beim Phelix Peak werden nur die Tage Montag bis Freitag fur die Index-
berechnung herangezogen, auch dann, wenn der entsprechende Tag ein Feiertag ist.

Abbildung 13: Verlauf der Bérsenpreise an der Leipziger Strombérse EEX fir Grund- und
Spitzenlast fir die Zeit von Feb. 2002 bis September 2005

Aufgrund der komplexen Einflussfaktoren ist es naturgemald schwierig, gesicherte Progno-
sen fur die zukunftige Entwicklung der Marktpreise abzugeben. Eine Orientierungsmarke gibt
der Markt selber, in dem bereits heute Kontrakte flr die Zukunft gehandelt werden (sog.
Futures). Eine Anfang 2004 durchgeflihrte Analyse von IZES zeigte, dass die Durchschnitts-
preise mit der Laufzeit der gehandelten Futures (damals maximal bis Januar 2009) zwar
ansteigen, dieser auch als Risikopramie bezeichnete Anstieg im Verhaltnis zu anderen Mark-
ten aber vergleichsweise gering ist [IZES 2004]. Laut IZES deuten die geringen
Risikoaufschlage auf eine zu erwartende Preisstabilitdt hin, da die Bdrsenteilnehmer offen-
sichtlich nur bereit sind eine geringe Pramie daflr zu zahlen, in Zukunft zu einem bereits
heute festgelegten Preis Strom kaufen zu kdnnen.

Lagen die Future-Preise Anfang 2005 fir die kommenden Jahre noch in einem Bereich von
34 bis zu maximal 41 €/ MWh, sind aktuell der gesamten Marktentwicklung folgend héhere
Preise zu erzielen (vgl. Tabelle 1 fir zufallig ausgewahlte Handelstage). Die aktuellen
Future-Preise fir base load Strom im November 2005 liegen fir das Jahr 2010 als Lieferpe-
riode zwischen 42 und 45 Euro/MWh. Dennoch verbleiben die Risikoaufschlage (im Sinne
der jahrlichen Preissteigerungen) auch jetzt noch vergleichsweise gering bzw. ist sogar in
den Future-Preisen eine leichte Preiskonsolidierung abzulesen.
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Tabelle 1: EEX Grundlast Jahresfutures von vier ausgewdahlten Handelstagen.

EEX Phelix-Base-Year-Future

Tradingday Contract Deli\_/ery Volume C-gﬁ?ae;s Settle_ment Anstieg ?n %
Handelstag Period MWh Price gg. Vorjahr
resp. MW

18.11.2005 F1BY Jan-2006 446.760 51 46,85

18.11.2005 F1BY Jan-2007 770.880 88 43,91 -6,28%
18.11.2005 F1BY Jan-2008 105.408 12 42,50 -3,21%
18.11.2005 F1BY Jan-2009 8.760 1 42,92 0,99%
18.11.2005 F1BY Jan-2010 8.760 1 43,43 1,19%
18.11.2005 F1BY Jan-2011 0 0 43,82 0,90%
22.08.2005 F1BY Jan-2006 192.720 22 43,64

22.08.2005 F1BY Jan-2007 8.760 1 41,81 -4,19%
22.08.2005 F1BY Jan-2008 0 0 41,87 0,14%
22.08.2005 F1BY Jan-2009 0 0 42,27 0,96%
22.08.2005 F1BY Jan-2010 0 0 42,77 1,18%
22.08.2005 F1BY Jan-2011 0 0 43,27 1,17%
23.05.2005 F1BY Jan-2006 1.576.800 180 38,95

23.05.2005 F1BY Jan-2007 367.920 42 37,96 -2,54%
23.05.2005 F1BY Jan-2008 0 0 38,24 0,74%
23.05.2005 F1BY Jan-2009 43.800 5 39,47 3,22%
23.05.2005 F1BY Jan-2010 0 0 40,60 2,86%
23.05.2005 F1BY Jan-2011 0 0 41,72 2,76%
25.02.2005 F1BY Jan-2006 1.226.400 140 34,55

25.02.2005 F1BY Jan-2007 219.000 25 34,78 0,67%
25.02.2005 F1BY Jan-2008 0 0 36,14 3,91%
25.02.2005 F1BY Jan-2009 0 0 36,98 2,32%
25.02.2005 F1BY Jan-2010 0 0 38,00 2,76%
25.02.2005 F1BY Jan-2011 0 0 38,90 2,37%

Mittelfristig ist davon auszugehen, dass sich die Marktpreise im Zuge des anstehenden
Kraftwerksersatz- und —erneuerungsbedarfs wieder verstarkt an die Vollkosten der Stromer-
zeugung anndhern werden. REF geht aufgrund der Wiederanpassung an das
Vollkostenniveau deshalb von einer Verdopplung der GroRhandelspreise (Erzeugerpreise4)
fir Strom bis zum Jahr 2010 gegeniiber dem Niveau des Jahres 2000 aus. Ubertragt man
dies auf die Marktpreise, die Gber den Zeitraum (Mitte 2000 bis Ende 2001) fir Grundlast-
strom bei 22,15 €/ MWh lagen, ermittelt sich daraus fir das Jahr 2010 ein Preisniveau von
44,3 €5905/MWh. Fir den Zeitraum danach ist laut REF nur noch von einem geringen Anstieg
in Folge steigender Brennstoffpreise und moderat ansteigender CO2-Zertifikatspreise zu
rechnen. Fir das Jahr 2010 korrespondiert dieses Preisniveau in etwa mit den langfristigen
Grenzkosten neuer Steinkohlekraftwerke im Grundlastbereich (< 6.500 h/a) inklusive eines
Aufschlages von 10 €/t CO2 im Rahmen des Emissionshandels und deckt sich auch weitge-
hend mit den heute fir diesen Zeitraum erzielten Future-Preisen.

Unter dieser Voraussetzung stellt Tabelle 2 eine mdgliche Bandbreite fir die zuklinftige
Entwicklung des Marktpreises (base) dar. Alle Preisangaben beziehen sich auf das Basisjahr
2005, sind also real ausgewiesen. Wahrend sich der untere Preispfad stark an den Uberle-
gungen von REF orientiert, geht der obere Preispfad von signifikant hoheren
Energietragerpreissteigerungen aus und unterstellt zudem eine engagierte Klimaschutzpoli-

*  Die Strompreise der Verbraucher sind bestimmt durch den Erzeugerpreis einerseits sowie Netznutzungsent-

gelte sowie Steuer und sonstige Abgaben (z.B. im Rahmen des EEG oder KWKG).
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tik, deren Folgekosten (d.h. hier die resultierenden Zertifikatspreise®) vollstandig auf die
Markte Ubertragen werden. Im unteren Preispfad wird zunachst davon ausgegangen, dass
das Preisniveau nach dem starken Anstieg in den letzten Jahren fiir die nachsten 2 oder 3
Jahre (in Folge einer Marktberuhigung) in etwa erst einmal konstant bleiben wird und erst
gegen Ende des Jahrzehntes wieder leicht auf den zuvor genannten Grenzwert (Verdopp-
lung des Preisniveaus gegentber dem Jahr 2000) zunehmen wird. Der im weiteren
Zeitverlauf gewahlte Preisanstieg ist moderat und folgt im Wesentlichen dem zu erwartenden
Anstieg der Brennstoffpreise und unterstellt zudem im Verhaltnis zum heutigen Niveau ver-
gleichsweise niedrige Zertifikatspreise. Hintergrund fir letztgenannte Annahme ist, dass der
jetzige Borsenpreis fir CO, auf einem noch wenig ausgepragten Handel basiert, an dem sich
bisher nur wenige Akteure beteiligen. Insofern ist flirr die untere Variante unterstellt worden,
dass sich das Handelsvolumen in den nachsten Jahren deutlich erhéhen wird und tber die
sukzessive Einbeziehung der flexiblen Mechanismen JI (Joint Implementation) und CDM
(Clean Development Mechanism) von nur moderaten Zertifikatspreisen ausgegangen wer-
den kann, die — dem Opportunitatsprinzip folgend - sich aber vollstandig auf die Marktpreise
niederschlagen werden. In Anlehnung an EWI/Prognos® werden Zertifikatspreise unterstellt,
die innerhalb der ersten Zuteilungsperiode (Zeitraum 2008 bis 2012) zunachst bei etwa
10 €/t CO;, liegen und dann Uber 12,5 €5q05/t CO, im Jahr 2020 auf schlieBlich 15 €595/t CO,
im Jahr 2030 ansteigen werden.

Tabelle 2: Zukiinftige Entwicklung des Marktpreises fir Grundlaststrom (Preisbasis 2005)

Unterer Preispfad Oberer Preispfad

Markpreis Mittl. jahrl. Anstieg Markpreis Mittl. jahrl. Anstieg

[€200s/MWh] [%] [€200s/MWh] [%]
2003/2004 29,00 29,00
2005 43,00 6,36 43,00 6,36
2010 44,30 1,07 491 3,17
2015 47,00 1,20 56,9 3,0
2020 48,90 0,80 63,4 2,17
2025 50,17 0,50 68,0 1,42
2030 51,44 0,50 72,7 1,34

in Anlehnung an EWi/Prognos 2005 Weiterer CO,-Aufschlag

und héhere Brennstoffpreise

Damit ist nicht intendiert, dass eine engagierte Klimaschutzpolitik volkswirtschaftlich zu hohen Kosten fiihren
wird, sondern lediglich dass sich dem Mechanismus des Emissionshandels folgend héhere Zertifikatspreise
(in Folge engagierterer zu erfiillender Klimaschutzziele) auf die Strompreise niederschlagen werden. Volks-
wirtschaftlich stehen dem vielfaltige positive Faktoren gegeniber (z.B. Innovations- und
Beschaftigungsimpulse, Rickgang der externen Kosten), die in einer Gesamtkostenbetrachtung zu bertick-
sichtigen sind.

EWI/Prognos nehmen an, dass sich der CO2-Emissionshandel signifikant auf den Elektrizitatssektor auswir-
ken wird und sich somit die relative Wettbewerbsfahigkeit von Stein- und Braunkohle in Bezug zu Erdgas
verschlechtert. Eine eher moderate Klimapolitik fiihrt aber in den nachsten Jahrzehnten zu zunachst noch
niedrigen Zertifikatspreisen.
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Tabelle 3: Angesetzte CO,-Zertifikatspreise

CO,-Zertifikatspreis, €905/ t CO; Mittlere spezifische
Untere Variante Obere Variante Emission in kg CO,/kWh
EWI/Prognos ")
2010 10,0 15 0,55
2015 22,5 0,543
2020 12,5 30 0,536
2025 35 0,559
2030 15,0 40 0,582

*) eigene Berechnung nach Referenzszenario aus [Enquete 2002].

REF geht in seiner Abschatzung der Entwicklung der Zertifikatspreise von einer eher mode-
raten Klimapolitik aus, die sich auch in einer nur begrenzten Verscharfung der maximalen
Emissionsmengen in der nachsten Zuteilungsperiode nach 2012 auflern wird. Geht man
dagegen von einer deutlich engagierten Klimaschutzpolitik aus, wie es angesichts der Emp-
fehlungen des IPCC und anderer nach einer Halbierung des weltweiten CO2-AusstolRes bis
zur Mitte diesen Jahrhunderts und zur Erfiillung der von Europaischen Union und Bundesre-
gierung angestrebten  Einhaltung des 2°C-Ziels (maximale Erhdéhung der
Weltmitteltemperatur um 2°C) angezeigt erscheint, ist auch ein signifikant hoherer Einfluss
des Emissionshandels auf den Strompreis denkbar. Tabelle 2 stellt in einem oberen Preis-
pfad daher die Wirkung gegenilber den Schatzungen von REF fir die Jahre 2010, 2020 und
2030 um 5 bzw. 17,5 bzw. 25 €545/t CO2 hoherer Zertifikatspreise dar. Dariiber hinaus un-
terstellt der obere Preispfad eine hohere Brennstoffpreisentwicklung und geht davon aus,
dass sich beide Preis erhdhenden Faktoren auf den Markten auch umsetzen lassen.

Im Unterschied zum Bezug von z.B. Wind- oder PV-Strom stellt die Bérse ein zuverlassiges
Leistungsband zur Verfligung. In der heutigen Praxis der Bandlieferung der Ubertragungs-
netzbetreiber an die EVU, die Strom an Letztverbraucher liefern, bringen die UNB damit eine
Veredelungsleistung dar, die fiir diese zu héheren Kosten fihrt. Detaillierte Analysen Uber
diese Kosten liegen derzeit nicht vor. Sie bestimmen sich mafigeblich aus der angepassten
Auslastung bestehender Kraftwerke Uber die eine Vergleichmaligung der eingespeisten
Strommenge auf dem resultierenden Mittelwert erzielt wird (nicht auf den jeweiligen Hochst-
wert in der Zeitperiode, wodurch eine geringere Leistungsvorhaltung notwendig ist). Bei der
hier beschriebenen marktorientierten Bewertungsmethode kénnen die Veredelungskosten
prinzipiell ber Abschlagsfaktoren beriicksichtigt werden. Andererseits profitieren die UNB
bei der Abrechnung davon, dass der wirkliche energiewirtschaftliche Wert des EEG-Stroms,
der auch HT-Anteile enthalt, nicht weitergewalzt wird. Vor diesem Hintergrund wird hier auf
die Festlegung eines Abschlagsfaktors verzichtet. Vorschlage zur Veranderungen des heuti-
gen Prinzips der Profilwalzung liegen seit langerer Zeit vor (Abbildung 14). Dies gilt z.B. fur
den Vorschlag den EEG-Strom nach einem vorher definierten Lastprofil mit einem verein-
facht vorgegebenen HT-/NT-Verhaltnis weiter zu walzen [Krzikalla u.a. 2001].
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Quelle: Krzikalla/Schrader/Lehmann 2001

Abbildung 14: Vorschlag fur vereinfachtes Lastprofil mit vorgegebenem HT-/NT- Verhdltnis
(rechts) im Gegensatz zur bisherigen Praxis der Bandlieferung (links)

3.3 Entwicklung der Kosten der Stromeigenerzeugung

In diesem Abschnitt wird ein Modell zur Ermittlung des ,Werts® von EEG-Strom im Verhaltnis
zu der Alternative ,Eigenerzeugung“ vorgestellt. Fir die Berechnung der EEG-Umlage sind
sowohl die kurzfristigen Grenzkosten als auch die langfristigen Grenzkosten der Energiebe-
schaffung von Interesse. Dabei sind folgende Kostengréen zu unterscheiden:

e eingesparte variable Kosten der Stromerzeugung (im Wesentlichen entspricht dies den
Brennstoffkosten)

e sonstige eingesparte erzeugungsabhangige Kosten (z.B. Aufwand fir Instandhaltung)

e zusatzlich zu kurzfristigen Grenzkosten die (anteilig) eingesparten Kapitalkosten (dabei
ist der Kapazitatseffekt der eingespeisten Stromerzeugung von Bedeutung, der bertck-
sichtigt, in wie weit neben der Bereitstellung elektrischer Energie auch ein sicherer
Beitrag zur Vorhaltung elektrischer Leistung geleistet wird).

Die Kosten, die eine zusatzliche Energienachfrage verursacht bzw. eine zusatzliche Ener-
gieeinsparung oder regenerative Einspeisung vermeidet, hdngen nicht nur von der Anzahl
der bezogenen kWh ab. Vielmehr werden die Kosten, insbesondere beim Strom, durch den
Zeitpunkt bestimmt, in dem die Nachfrage anfallt oder eingespart wird. Im Prinzip muissten
daher die langfristigen und ebenso die kurzfristigen Grenzkosten der Energiebeschaffung
entsprechend dem Lastverlauf nach Zeitzonen (Sommer/Winter, Werktag/Wochenende,
Tageszeitzone) und den hierfur erforderlichen bzw. durch die Verringerung der Energienach-
frage vermiedenen Kraftwerkstypen (Grund-, Mittel- und Spitzenlast) differenziert abgebildet
werden. In [DENA 2005] ist mit Hilfe des Kraftwerksmodells CEEM des EWI eine derartige
Betrachtung am Beispiel der Einspeisung von Windenergie durchgefuhrt worden. Auch wenn
die dort zur Anwendung gekommene Vorgehensweise ihre Schwachen hat, kdnnen die
resultierenden Ergebnisse als Orientierungswert hier Verwendung finden. Als unzureichend
empfunden werden an dieser Modellrechnung u.a. die vergleichsweise moderaten Steige-
rungsraten fur die fossilen Brennstoffpreise und die Betrachtung von KWK-Anlagen als
ausschlielRliche warmegefiihrte Anlagen (womit durch ein geschicktes Speichermanagement
gegebene Ausgleichsmdglichkeiten der fluktuierenden Einspeisung nicht erfasst werden
kdénnen). Unklar bleibt in der Beschreibung zudem, ob die Bestimmung der Kraftwerkszu-
bauten im Rahmen der betriebwirtschaftlichen Optimierung den Zeitraum nach dem Jahr
2020 (mit dann vermutlich deutlich starker steigenden Brennstoffpreisen) einschlief3t, was
angesichts der langen Betriebszeit von Kraftwerken gerechtfertigt erscheint.
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In der Basisvariante nach [DENA 2005] sinken die realen Brennstoffpreise zwischen 2003
und 2007, um bis 2020 praktisch wieder das Niveau des Jahres 2003 zu erreichen (Tabelle
4). Diese Preiskonstanz in der dena-Basisvariante (ahnlich auch bei [Wagner 2004]) er-
scheint aus heutiger Sicht wenig realistisch. Zumindest hatte generell mit Bandbreiten
gerechnet werden muissen wie dies in anderen Studien durchgeflihrt wurde (vgl. [BMU
2004]). Dies ist in [DENA 2005] nur an einer Stelle (héherer Gaspreis im Alternativszenario)
erfolgt. Dartiber hinaus werden fiir Braunkohle sehr niedrige Brennstoffpreise angesetzt.

Vor diesem Hintergrund kommt [DENA 2005] zu den in Tabelle 5 aufgeflihrten vermiedenen
Kosten der Stromerzeugung fir die Windenergie. Da die ermittelten Kosteneinsparungen aus
Gesamtkraftwerkssystembetrachtungen mit und ohne Windenergieeinspeisung resultieren,
erhalten Sie auch die in Abschnitt 2.1 aufgefiihrten Kostensteigerungen durch Teillastverlus-
te und Regelenergieaufwendungen.

Tabelle 4: Brennstoffpreise 2000 bis 2020 im Vergleich (real)
Reale Preise
in € MWhy, DENA BMU 2004 Wagner 2004
2020 2020 2020 2020 Konstant ab 2000
2003 opne? M 2000 Ohne" Mit? Ohne"
Braunkohle 3,0 3,0 8,1 4,0 46-4,8 10,8 4,35
Steinkohle 6,1 6,4 10,6 5,9 7,1-8,3 13,3 6,50
17,2 17,2 -
Erdgas 14,6 14,7 (20.4) 15,0 215 24,5 14,5-15,9

Y ohne* = ohne CO,-Aufschlag; <) mit“ = mit CO, —Aufschlag; DENA = 10 €/t in 2010 und 12,5 €/t in 2020; BMU
=15 €/t ab 2010.

Tabelle 5: Kosteneinsparungen (in Cent/kWh real) im konventionellen Kraftwerkspark
durch Ausbau der Windenergie (gegeniiber Stand WEA-Erzeugung 2003)

dena-Basisszenario dena-Basisszenario dena-Alternativszenario
+ CO, + CO»
Jahr 2007 2010 2015 2007 2010 2015 2007 2010 2015

Zusatz. WEA-Einspeisung

gegeniiber 2003 in GWh 13.267 34.810 53.675 | 13.276 34.810 53.675 | 13.267 34.810 53.675

eingesparte erzeugungs-

. 1,32 0,9 1,55 1,32 21 2,26 0,83 1,69 1,96
abhangige Kosten

Eingesparte fixe Instand-

0,10 0,18 0,14 0,11 0,07 0,11 0,12 0,31 0,24
haltungskosten

eingesparte Kapitalkosten | 0,33 0,6 0,87 0,32 0,3 0,66 0,64 1,38 1,73

Summe Kosteneinspa-
rungen je  zusatzlich
eingespeister kWh
Windenergie

1,76 1,68 2,57 1,75 2,47 3,03 1,59 3,38 3,93

Quelle: Dena 2004

Vergleichbar detaillierte Modellrechnungen sind im Rahmen dieser Betrachtung nicht mog-
lich. Vor diesem Hintergrund sollen die Zahlen aus [DENA 2005] mit vereinfachten
Berechnungen auf Plausibilitat geprift werden. Dabei wird im Fall A unterstellt, dass die
zusatzliche Stromerzeugung aus EE eine Stromerzeugung aus Neubaukraftwerken (sowohl
vollstandig erzeugungs- als auch anteilig leistungsseitig) verdrangt. Dies stellt eine sehr
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starke Vereinfachung dar, da in der Realitdt immer primar die Stromerzeugung von denjeni-
gen Kraftwerken verdrangt werden dirfte, die in der sog. ,merit order® (d.h. in der
Kostenrangfolge der Kraftwerke) weit unten stehen. In Variante A werden die vermiedenen
erzeugungsabhangigen (variablen) Kosten daher Gberschatzt. In Fall B wird, der merit order
Vorgehensweise entsprechend, hingegen getrennt in eine leistungsseitige Zuordnung zu
Neukraftwerken und eine erzeugungsseitige Zuordnung zum Kraftwerksbestand. Die Be-
trachtung erfolgt hier zunachst ohne die Berlcksichtigung von Regelenergiekosten, sondern
stellt die primar zu vermeidenden Kosten der Stromerzeugung dar.

Fall A:

Hintergrund der Uberlegungen fiir Variante A ist, dass ausgehend von der [EWI/Prognos
2005] - wo bereits eine signifikante Erhéhung der Stromerzeugung aus EE im Zeitverlauf
unterstellt wird - aufgrund der angenommenen Entwicklung der Klimaschutzvorgaben und
der damit verbundenen Zertifikatspreise im mafgeblichen Umfang vor allem Gas- und
Braunkohlekraftwerke zugebaut werden. Der Anteil der Gaskraftwerke an der Bruttostromer-
zeugung steigt nach [EWI/Prognos 2005] von 8,6 % im Jahr 2000 auf 24,4 % im Jahr 2020
und 32,7 % in 2030. Vermutlich wirde ihr Anteil noch héher liegen, wenn nicht zeitgleich der
Stromerzeugungsanteil der EE (inkl. der sonstigen Quellen wie z.B. Ol und Mdill) von 13,5 %
im Jahr 2000 Uber 23,6 % im Jahr 2020 auf 29,5 % im Jahr 2030 ansteigen wirde.

Aus pragmatischen Grinden und aufgrund des starken Mittellastcharakters der regenerati-
ven Einspeisung [Fischedick 1995, Lux 1998] wird fir die Berechnungen daher davon
ausgegangen, dass die zusatzliche Einspeisung aus EE primar Strom aus neuen Gaskraft-
werken verdrangt’. In Tabelle 6 sind zwei Varianten beziiglich der Bewertung der CO,-
Emissionen dargestellt. In der ersten Variante erfolgt kein Aufschlag, in der zweiten wird ein
moderater Aufschlag (im Sinne eines CO,-Pdénals) entsprechend [EWI/Prognos 2005] einbe-
zogen. Entsprechend der marktorientierten Betrachtung im Abschnitt 2.2 wird eine dritte
Variante berechnet, die von dem dort angenommenen zusatzlichen CO,-Aufschlag ausgeht.

Tabelle 6: Eingesparte Kosten in Cent/kWh. Fall A: Ersatz Stromerzeugung Gaskraftwerk
Preisbasis 2005).

Zusammenfassende Darstellung Variante A |KapazitStseffekt

ohne CO2-P$nale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 2,98 3,52 3,82 4,11
Photovoltaik 2,98 3,62 3,82 4,11
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 4,01 4,55 4,85 5,15

mit CO2-Psnale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 3,16 3,87 4,21 4,55
Photovoltaik 3,16 3,87 4,21 4,55
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 4,18 4,89 5,24 5,58

" Die Berechnung kann (ber das im Anhang 2.3 dargestellte Berechnungsblatt flexibel gestaltet und die

wesentlichen Variablen frei bestimmt werden.
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Kapazitatseffekte erneuerbarer Energien in verschiedenen Studien

- [DENA 2005]: Windenergie 6%

- |ER-Studie (regionaler Bezug Baden-Wirttemberg): Windenergie 20%
bei Durchdringungen von bis zu 20%; Photovoltaik 11%

- ISUSI-Studie: Windenergie 20% - perspektivisch 30%, Photovoltaik 10%

- Lux (1999): Windenergie 15% bis 24% bei einer Durchdringung bis zu 10%
(E.ON-Netzgebiet)

- Dany, Haubrich (2000): Windenergie 25 bis 30%
(Analyse auf der Basis von Modellregionen)

- Dany et al (2000): Windenergie 17% bei einer Durchdringung von 8%
(Netzgebiet E.ON Nord)

- VDN (2004): Windenergie 5 bis 10%

In der Tabelle wird von niedrigen Werten von 6 % fir den zu berlcksichtigenden Kapazitats-
effekt ausgegangen, wie sie in [DENA 2005] ermittelt wurden. Andere Untersuchungen (vgl.
obigen Kasten) kommen hier durchaus zu deutlich héheren Annahmen bezlglich des gesi-
cherten Leistungsanteils der regenerativen Stromerzeugung, was zu entsprechend hoheren
Kosteneinsparungen auf der konventionellen Seite fiihren wirde.

Fall B:

In dieser Variante wird unterstellt, dass die fehlende gesicherte Leistung der fluktuierenden
Einspeisung uber fixkostenglinstige Gaskraftwerke bereitgestellt wird und erzeugungsseitig
Strom aus bestehenden Kohlekraftwerken mit einem mittleren Wirkungsgrad von 38% ver-
drangt wird, (Tabelle 7).

Tabelle 7: Eingesparte Kosten in Cent/kWh. Fall B: Ersatz Stromerzeugung bestehendes
KohleKraftwerk, Kapazitatseffekt Gaskraftwerk (Preisbasis 2005).
Zusammenfassende Darstellung Variante B |KapazitStseffekt

ohne CO2-P$nale 2005 2010 2015 2020

Windenergie 2,16 2,22 2,31 2,39
Photovoltaik 2,16 2,22 2,31 2,39
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 3,19 3,25 3,34 3,43

mit CO2-PSnale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 2,60 3,10 3,30 3,50
Photovoltaik 2,60 3,10 3,30 3,50
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 3,63 4,13 4,33 4,53

Tabelle 8 vergleicht schlieBlich die hier angestellten pragmatischen Berechnungen mit den
Ergebnissen aus [DENA 2005]. Insbesondere wegen der hier im Vergleich zu [DENA 2005]
angenommenen hdheren Gaspreise stellen sich nach der hier gewahlten Zuordnung bis zum
Jahr 2010 fir beide Varianten héhere vermeidbare Kosten ein. Fir das Jahr 2015 liegt der
von der DENA ausgewiesene Wert zwischen beiden Varianten. Dies deutet darauf hin, dass
die Art der substituierten Stromerzeugung in den DENA-Berechnungen sehr starken
Schwankungen unterliegt.
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Tabelle 8: Vergleichende Darstellung der eingesparten Kosten in Cent/kWh (Preisbasis
2005, eigene Berechnungen, DENA 2004)

Zusammenfassende Darstellung Variante A 2005 2010 2015 2020
ohne CO2-Ponale Windenergie 2,98 3,52 3,82 4,11
mit CO2-Pdnale Windenergie 3,16 3,87 4,21 4,55
Zusammenfassende Darstellung Variante B 2005 2010 2015 2020
ohne CO2-Pénale Windenergie 2,16 2,22 2,31 2,39
mit CO2-Pdnale Windenergie 2,60 3,10 3,30 3,50

ohne Beriucksichtigung von vermiedenen Netznutzungsentgelten

DENA Studie 2007 2010 2015
Basisszenario 1,76 1,68 2,57
Basisszenario + CO2-Ponale 1,75 2,47 3,03
Alternativszenario + CO2-P6nale 1,59 3,38 3,93

Fir den Sprung zwischen 2010 und 2015 ist laut DENA-Ergebnissen sowohl ein Anstieg bei
den eingesparten erzeugungsseitigen Kosten als auch bei den Kapitalkosten verantwortlich.
Dies erscheint insofern unplausibel, als bei einem starkeren Ersatz von Gaskraftwerkskapa-
zitat erstere zwar ansteigen wirden, letztere aber bei gleichem unterstellten Kapazitatseffekt
deutlich sinken wirden. Insofern konnen die in der [DENA 2005] ausgewiesenen Daten nicht
vollstandig nachvollzogen werden. Wahrend sie auf der einen Seite (geringere brennstoff-
kostenseitige Einsparungen) darauf zuriickzufiihren sind, dass auch anteilig Kohlekraftwerke
substituiert werden, sind die aufgeflihrten kapitalseitigen Einsparungen nur bei signifikant
héheren Annahmen bezuglich der zugrunde liegenden Kapazitatseffekte (bis zu 30 %) nach-
vollziehbar. [DENA 2005] geht aber von Kapazitatseffekten von rund 6 % aus. Aufgrund der
mit der von der DENA gewahlten - methodisch durchaus angebrachten - systemischen Ge-
samtsicht verbundenen Transparenzprobleme wird hier aus pragmatischen Griinden
empfohlen, einen direkten Vergleich mit Einzelkraftwerken zu wahlen.

Abbildung 15 zeigt abschlieRend einen Vergleich zwischen den Stromgestehungskosten
verschiedener Altkraftwerke, den hier gewahlten Fallen A und B sowie den Ergebnissen aus
[DENA 2005].

6,0
Stromgestehungskosten in ct/kWh
5,0
4.0 P\ —*—— Kernenergie cts/kwh
i — —e— Braunkohle, Kond. cts/kwh

—+—— Steinkohle, Kond. cts/kwh
Erdgas, Ol, Kond. cts/kwh
A Wasserkraft, alt cts/kwh

3,0 ———;
bﬂ —— Stromkosten, Hochspann. cts/kWh
/. ——#&—— Eingesparte Kosten Variante A

- -~ Eingesparte Kosten Variante B
2,0 3 3 i — = —l— DENA Basis-Szenario
——_ GUD Kraftwerk Neu
Steinkohle Kraftwerk Neu
1,0
0,0
2005 2010 2015 2020

Abbildung 15: Vergleich verschiedener Stromgestehungskosten von Alt- und Neukraftwerken
im Vergleich zu eigenen Varianten und nach [DENA 2005] (Preisbasis 2005).
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Fir die Berechnung der Mehrkosten nach dem Modell Eigenerzeugung ist die zeitliche Dy-
namik im Kraftwerkspark zu berlcksichtigen. Danach ist davon auszugehen, dass bis zum
Jahr 2010 die ,merit order” die bestimmende EinflussgroRe fiir die Bewertung der Mehrkos-
ten darstellt (Fall B), wahrend nach 2010 mit den dann einsetzenden Kraftwerksneubauten
die langfristigen Grenzkosten des Zubaus von GUD-Kraftwerken (Fall A) zur bestimmenden
Grolie fir die Bewertung der Differenzkosten werden. Die Kopplung zwischen beiden Varian-
ten wird in der zusammenfassenden Tabelle 9 als Fall C (dynamischer Verlauf) bezeichnet.

3.4 Varianten fur die Entwicklung der anlegbaren Preise

Nachfolgende Betrachtung fasst die unterschiedlichen genannten Ansatze und Varianten
zusammen. Die Definition des anlegbaren Wertes erfolgt aus der Sichtweise des Stromliefe-
ranten und basiert auf seinen alternativen Bezugsmoglichkeiten. Es wird unterschieden
zwischen

e einer die heutige Praxis der Uberwalzung des EEG-Stroms, von den Ubertragungsnetz-
betreibern auf die Stromlieferanten, aufgreifende Bdrsenvariante, die sich an die
Entwicklung der Borsenpreise (base load) anlehnt und

e einer Stromeigenerzeugungsvariante, die unterstellt, dass die Stromlieferanten den
erforderlichen Strom selber erzeugen, wodurch im wesentlichen Stromerzeugung im Mit-
tellastbereich substituiert wiirde. Fir die durch ein stark fluktuierendes Energieangebot
gekennzeichneten Formen der Stromerzeugung aus EE (Windenergie, Photovoltaik)
wirkt sich dabei in direkter Form der vergleichsweise geringe Kapazitatseffekt aus. Als
Abschlag mit berlicksichtigt sind Regelenergiekosten, die hier pauschal mit 0,7 Cent/kWh
bewertet werden.

Zusatzlich zu berucksichtigen sind fur beide Varianten die durch die vornehmlich dezentrale
Einspeisung vermiedenen Netznutzungsgebiihren®. Sie beziffern den energiewirtschaftlichen
Vorteil der dezentralen Einspeisung, der eigentlich bei der Bestimmung der EEG-Satze zu
bertcksichtigen ware. Da diese fest vorgegeben sind, sind sie im Umkehrschluss bei der
Bestimmung der Differenzkosten von diesen abzuziehen wie es die novellierte Fassung des
EEG vorsieht. Tabelle 9 fasst die ermittelten Werte flr die anlegbaren Preise zusammen.

Aus sachlichen Gesichtspunkten ist die Vergleichsvariante Stromeigenerzeugung sicher die
zielfihrende Betrachtungsweise, wahrend die Variante Bdrsenbezug eher pragmatischen
Gesichtspunkten (in Anlehnung an den derzeitig im EEG festgelegten Uberwélzungsmecha-
nismus) entspringt. Die Werte der Variante Stromeigenerzeugung beruhen auf einer
Zeitpunkt bezogenen Betrachtung, d.h. dem fir das Jahr 2010 ausgewiesenen Wert liegen
auch die Brennstoffkosten des Jahres 2010 zugrunde. In der betrieblichen Praxis werden
Kraftwerksinvestitionen aber haufig Uber den gesamten Lebenszyklus der Anlagen betrach-
tet. Hierzu behilfft man sich des Hilfsmittels der finanzmathematischen
Durchschnittsrechnung. Dabei wird berucksichtigt, dass mafRgebliche Variablen zeitlichen
Schwankungen unterliegen, bzw. vereinfacht ausgedrickt zukunftig steigende Brennstoff-
preise und CO,-Pdnalen sich in den Vergleichskosten ebenso bemerkbar machen wie ggf.
im Zeitverlauf sinkende KostengréfRen. Fir eine Eigenstromerzeugung in einem Erdgas-
GUD-Kraftwerk liegt der finanzmathematische Durchschnittswert mit 5,57 Cent/kWh um 14%
hoher als der hier in die Tabellen eingehende Zeitpunkt bezogene Wert.

8 EEG-Strom wird entsprechend der derzeitigen Praxis als Strom auf Hochstspannungsniveau gehandelt,

unabhangig davon, wo dieser Strom tatsachlich eingespeist wird und wieder aus dem Netz entnommen wird.
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Tabelle 9: Zusammenfassung der Eckdaten der anlegbaren Preise fiir die hier betrachteten
Modelle und Varianten in Cent/kWh (Preisbasis 2005).

Borsenpreis (entsprechend heute gangiger Vorgehensweise)

Anlegbarer Wert Strombdrse 2005 2010 2015 2020

Borsenpreis:

- unterer Preispfad 4,3 4,43 4,70 4,89
- oberer Preispfad 4,3 4,91 5,69 6,34
Pragmatischer Abschlag 0 0 0 0
Anlegbarer Wert

- unterer Preispfad 4,3 4,43 4,70 4,89
- oberer Preispfad 4,3 4,91 5,69 6,34

zusatzlich zu berlicksichtigen: vermiedene Netznutzungsentgelte

- Windenergie 0,14 0,14 0,14 0,14 MS-Einspeisung
- Photovoltaik (< 30 kW) 0,24 0,24 0,24 0,24 NS-Einspeisung
- andere EE 064-104 064104 [ 064-1,04 | 0,64-1,04 | ENSPEIUNINS, 4.000-
 andere EE 033-04 | 033-04 | 033-04 | 0,33-0,4 | FINSPEISUNGMS, 4.000-

Stromeigenerzeugung

Anlegbarer Wert Eigenerzeugung 2005 2010 2015 2020
Fall A (GUD-Substitut)

- Windenergie 2,98 3,52 3,82 4,11
- Photovoltaik 2,98 3,52 3,82 4,11
- andere EE 4,01 4,55 4,85 5,15

Fall B (merit oder)

Altkraftwerk Kohle

- Windenergie 2,16 2,22 2,31 2,39 (eta=38%)
- Photovoltaik 2,16 2,22 2,31 2,39
- andere EE 3,19 3,25 3,34 3,43

Fall C (dynamischer Verlauf)

- Windenergie 2,16 3,52 3,82 4,11
- Photovoltaik 2,16 3,52 3,82 4,11
- andere EE 3,19 4,55 4,85 5,15

Mehrkosten Regelenergie

- Windenergie 0,7 0,7 0,7 0,7
- Photovoltaik 0,7 0,7 0,7 0,7
- andere EE 0 0 0 0

Anlegbarer Wert (inkl. Abzug Regelenergie)

2005 2010 2015 2020
Fall A (GUD-Substitut)
- Windenergie 2,28 2,82 3,12 3,41
- Photovoltaik 2,28 2,82 3,12 3,41
- andere EE 4,01 4,55 4,85 5,15
Fall B (merit order)
- Windenergie 1,46 1,52 1,61 1,69
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- Photovoltaik 1,46 1,52 1,61 1,69
- andere EE 3,19 3,25 3,34 3,43
Fall C (dynamischer Verlauf)
- Windenergie 1,46 2,82 3,12 3,41
- Photovoltaik 1,46 2,82 3,12 3,41
- andere EE 3,19 4,55 4,85 5,15
Zum Vergleich: DENA (Wind) 1,76 1,68 2,57
CO2-Pdnale (Eurolt) 5 10 11,25 12,5 Aufschlag wie bei Prognos
resultierende Kosten:
Fall A (GUD-Substitut) 0,17 0,34 0,39 0,43
Fall B (merit oder) 0,44 0,88 0,99 1,10
Summe anlegbarer Wert mit CO,-Pdnale
2005 2010 2015 2020
Fall A (GUD-Substitut)
- Windenergie 2,46 3,17 3,51 3,85
- Photovoltaik 2,46 3,17 3,51 3,85
- andere EE 4,18 4,89 5,24 5,58
Fall B (merit order)
- Windenergie 1,90 2,40 2,60 2,80
- Photovoltaik 1,90 2,40 2,60 2,80
- andere EE 3,63 4,13 4,33 4,53
Fall C (dynamischer Verlauf)
- Windenergie 1,90 3,17 3,51 3,85
- Photovoltaik 1,90 3,17 3,51 3,85
- andere EE 3,63 4,89 5,24 5,58
Zum Vergleich: Dena (Wind) 1,75 2,47 3,3
2usiitzliche CO2-Pénale (Eurolt) 0 25 5 7.5 hbhererbiiolfr'g;]“rfz‘;h'ag als
Resultierende Kosten
Fall A (GUD-Substitut) 0,00 0,09 0,17 0,26
Fall B (merit order) 0,00 0,22 0,44 0,66
Summe anlegbarer Wert mit CO,-Pdnale mit hdherem CO,-Zuschlag
2005 2010 2015 2020
Fall A (GUD-Substitut)
- Windenergie 2,46 3,25 3,68 4,10
- Photovoltaik 2,46 3,25 3,68 4,10
- andere EE 4,18 4,98 5,41 5,84
Fall B (merit order)
- Windenergie 1,90 2,62 3,04 3,46
- Photovoltaik 1,90 2,62 3,04 3,46
- andere EE 3,63 4,35 4,77 5,19
Fall C (dynamischer Verlauf)
- Windenergie 1,90 3,25 3,68 4,10
- Photovoltaik 1,90 3,25 3,68 4,10
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- andere EE 3,63 4,98 5,41 5,84

Zusatzlich zu beriicksichtigen: vermiedene Netznutzungsentgelte

- Windenergie 0,14 0,14 0,14 0,14 MS-Einspeisung
- Photovoltaik (< 30 kW) 0,24 0,24 0,24 0,24 NS-Einspeisung
- andere EE 064-104 [ 064-104 [ 0,64-1,04 | 0,64-1,04 | ENSPEISUNINS, 4.000-
- andere EE 033-04 | 033-04 | 033-04 | 0,33-0,4 | FINSPEISUNG IS, 4.000-

In den folgenden Abbildungen 15 und 16 sind die Ergebnisse zusammengefasst und zwar in
Abbildung 16 fir die Bewertung nach Borsenpreis und in Abbildung 17 fir die Bewertung
nach Eigenerzeugung.

Borsenpreis (base load) in ct/kWh

7,0

6,0

5,0

4,0 02000/2001
E2003/2004
m 2010

3,0 W 2015
W 2020

2,0

1,0

0,0

Unterer Preispfad Oberer Preispfad
(in Anlehnung an Prognos/EWI) (hdherer CO2-Aufschlag und Brennstoffpreise)

Abbildung 16: Anlegbare Preise der Strombereitstellung Variante ,,Borsenpreissggs"” .
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Ohne Ponale Mit Ponale (nach Mit zusatzlichem| CO2-Aufschlag
Prognos/EWI)

Abbildung 17: Anlegbare Preise der Strombereitstellung Variante , Stromeigenerzeugunggos"

3.5 Differenzkosten des EEG

Die aktuellen und zu erwartenden zuklnftigen Energiepreise sind fur die Beurteilung der
subjektiven Belastung der Stromverbraucher durch die EEG-Differenzkosten entscheidend.
Tabelle 10 gibt einen Uberblick tiber die fir den Status Quo darstellbaren mittleren Preise fir
ausgewahlte Verbrauchergruppen nach [EUROSTAT 2005]. Je nach Randbedingungen
kénnen allerdings auch davon abweichende Werte auftreten.

Tabelle 10: Strompreise — Status Quo in Cent/kWh.

Strom

16,91 | Private Haushalte: Jahresverbrauch 3.500 kWh, darunter 1.300 kWh Nachtstrom (Standardwoh-
nung 90 m?); Mittelwert der Halbjahreswerte 2002-2004; alle Steuern inbegriffen

14,55 | Private Haushalte mit Stromheizungen: gewichteter Mittelwert fir die Haushalte mit Jahres-
verbrauch 7.500 kWh (80%) und 20.000 kWh (20%), darunter 2.500 bzw. 15.000 kWh Nachtstrom
(Standardwohnung 100 bzw. 120 mz); Mittelwert 1. und 2. Halbjahr 2004; alle Steuern inbegriffen

9,54 GHD: Mittelwert fur industrielle Nutzerlnnen mit Jahresverbrauch von 160 MWh, (1.250, 2.000 MWh)
bei maximaler Abnahme von 100 kW (500 kW, 500 kW) sowie jahrlicher Inanspruchnahme von 1.600
Stunden (2.500, 4.000 Stunden); Mittelwert der Halbjahreswerte 2002-2004; Halbjahreswerte der
Jahre 2002 und 2003 fiir die Kundinnen mit den Jahresverbrauchen von 160 und 1.250 MWh analog
zur Entwicklung bei den Preisen fiir die Kundlnnen mit Jahresverbrauch von 2.000 MWh; ohne MWSt

7,37 Industrie: Mittelwert fir industrielle Nutzerlnnen mit Jahresverbrauch von 2.000 MWh (24.000,
50.000 MWh) bei maximaler Abnahme von 500 kW (4.000, 10.000 kW) sowie jahrlicher Inanspruch-
nahme von 4.000 Stunden (6.000, 5.000 Stunden); Mittelwert der Halbjahreswerte 2002-2004;
Halbjahreswerte der Jahre 2002 und 2003 fur die Kundinnen mit den Jahresverbrauchen von 24.000
und 50.000 MWh analog zur Entwicklung bei den Preisen fiir die Kundlnnen mit Jahresverbrauch von
2.000 MWh; ohne MWSt

Quelle: EUROSTAT (20. Januar 2005)
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In REF wird von folgenden Werten (inkl. USt; real, Preisbasis 2000) ausgegangen:

e Fir Haushalte von 14,9 Cent/kWh in 2000 ansteigend auf 16 Cent/kWh in 2020

¢ Fir GroBhandel (Mittelspannung) von 8 Cent/kWh in 2010 ansteigend auf 8,1 Cent/kWh
in 2020

e Fir GroRhandel (Hochspannung) von 4,4 Cent/kWh in 2000 ansteigend auf
5,7 Cent/kWh in 2020

In Summe werden signifikante Preisanstiege flr die Zukunft unterstellt, die insbesondere
eine Annaherung der Stromgestehungskosten an die langfristigen Grenzkosten der Stromer-
zeugung antizipieren. Auf Seiten von Stromverteilung und -transport ist dagegen eher von
sinkenden Kosten auszugehen.

Eine typische Zusammensetzung der Stromgestehungskosten fiir die Verbrauchergruppe
Haushalte zeigt nachfolgende Zusammenstellung. (Abbildung 18).

Kostenanteile 2004 fur eine kWh Strom
im Haushaltsbereich (18 Cent)

Stromerzeugung, -
transport und
-vertrieb
60%

Umsatzsteuer
14%
EEG**
Konzessions- 3%
abgabe Stromsteuer ~KWK-G
10% (Okosteuer) 2%

11%
Quelle: Verband der Elektrizitatswirtschaft 2004 [nach BMU 2005]

Abbildung 18: Zusammensetzung des derzeitigen Strompreises fir typische Haushaltskunden
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4 Analyse der finanziellen Auswirkungen des Ausbaus
Erneuerbarer Energien im Zusammenhang mit dem
Erneuerbare-Energien-Gesetz

4.1 Einfldhrung

Die finanziellen Auswirkungen des Ausbaus Erneuerbarer Energien (EE) im Zusammenhang
mit der Novellierung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) wurden bereits 2003 durch
das Bundesumweltministerium untersucht; in einem Stadium des Gesetzgebungsverfahrens,
zu dem allerdings noch nicht abschlieend klar war, welche Regelungen letztlich umgesetzt
und wie diese wirken werden. Die seit dem Inkrafttreten des ,neuen® EEG zum 1.8.2004
gewonnenen Erfahrungen mit einer teilweise sehr dynamischen Entwicklung in den einzel-
nen Sparten (speziell Biomasse und Photovoltaik) erfordern deshalb eine Aktualisierung. Die
Grundlage dafiir bilden die Ausfiihrungen in den vorangegangenen Kapiteln.

Die Quantifizierung der Effekte erfolgt mit dem Rechenmodell KODARES (Kosten des Aus-
baus Regenerativer Energiesysteme). Dessen Anbindung an die mit dem Modell ARES
(Ausbau Regenerativer Energiesysteme, s. Kapitel 1) analysierten Ausbauszenarien der EE

zeigt schematisch Abbildung 19).
Erneuerbare-
nergien-Gesetz (EEG

Energiepolitische *
Rahmenbedingungen
\ ARES KODARES
_ Ausbau Regenerativer Kosten des Ausbaus
b8 ECLEBT S LT Energiesysteme Regenerativer Energiesysteme
Technologieentwicklung
*Erneuerbare Energien
e .= - Anlagenneubau —p - EEG-Strommengen
Nicht emeuerbare Energien - Energiemengen - EEG-Vergiitungszahlungen
-CEEE R - CO,-Vermeidung - EEG-Differenzkosten
<Energieverbrauch - Differenzkosten - EEG-Umlage
- Investitionen - CO,-Vermeidung EEG
/ - Gesamtstrukturen - CO,-Vermeidungskosten

Energiewirtschaftliche
Rahmenbedingungen

Abbildung 19: Zusammenwirken der beiden Modelle ARES und KODARES

Daruber hinaus sind fur die weiteren Betrachtungen einige zusatzliche, generelle Annahmen
zu treffen:

1. Die Regelungen des EEG in der Fassung vom 31. Juli 2004 [EEG 2004] bestehen bis
zum Jahr 2020 in unveranderter Form fort.

2. Strom aus Anlagen, fur den grundséatzlich ein Anspruch auf Vergltungszahlungen be-
steht, wird nur dann nach EEG vergltet, wenn der anlegbare Wert entsprechend der
Ausflihrungen in Kapitel 3 geringer ist als die EEG-Vergitung.

3. Die Umrechnung der im Gesetz in jeweiligen Preisen angegebenen (nominalen) Vergu-
tungssatze auf die Preisbasis 2005 (reale Preise) erfolgt unter der Annahme einer
durchschnittlichen allgemeinen Inflationsrate von 1,5 % p.a.
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4. Zur Ermittlung der EEG-Umlage wird angenommen, dass der Letztverbrauch parallel zur
Entwicklung des Bruttostromverbrauchs von 475,5 TWh im Jahr 2005 auf zunachst
485,1 TWh im Jahr 2010 ansteigt und danach in etwa wieder auf den Ausgangswert zu-
rickgeht (2020: 473,5 TWh).

5. Die Besondere Ausgleichsregelung nach § 16 EEG fiir besonders stromintensive Unter-
nehmen des produzierenden Gewerbes sowie Schienenbahnen (sog. privilegierte
Letztverbraucher) wird im ganzen Betrachtungszeitraum durchgehend mit einem pau-
schalen Aufschlag von 10% auf die EEG-Umlage des nicht-privilegierten Letztverbrauch
bericksichtigt

Weitere Annahmen betreffen die einzelnen Sparten der EE und methodische Fragen, die
nachstehend im jeweiligen Abschnitt erlautert werden.

4.2 Entwicklung der Vergutungssatze nach Sparten

Fur die Hohe der gesamten Vergltungszahlungen nach EEG ist im Zeitablauf neben der
Entwicklung des Anlagenzubaus auch der Ersatz von Altanlagen bzw. die korrespondieren-
den Inbetriebnahmejahre von Bedeutung. Die Altersstruktur wird entsprechend der
erwarteten Nutzungsdauern der Anlagen abgebildet, die fir Wasserkraftanlagen mit 40
Jahren, fir die Gbrigen Technologien einheitlich mit 20 Jahren angesetzt werden.

Darlber hinaus ist es sinnvoll, die erwartete Entwicklung der Vergltungszahlungen anhand
einer begrenzten Zahl von typischen Referenzanlagen zu verdeutlichen. Der besseren
Nachvollziehbarkeit dient auch, dass die Eigenschaften dieser Anlagen Uber den Betrach-
tungszeitraum konstant gehalten werden.

Windenergie

Fur Windenergieanlagen an Land wird angenommen, dass die erreichbaren mittleren Voll-
lastbenutzungsstunden dazu fuhren, dass Uber einen Zeitraum von 16 Jahren der Anspruch
auf die erhohte Anfangsvergutung besteht, die in den verbleibenden 4 Jahren auf die Basis-
vergutung gesenkt wird. Mit dieser Vereinfachung wird also auf eine Differenzierung der
Vergltungszahlungen nach unterschiedlichen Standortqualitdten verzichtet. Die Effekte, die
daraus entstehen, sind jedoch gering, zumal auch fir den weiteren Ausbau davon ausge-
gangen wird (ARES) wird, dass die mittleren Volllastbenutzungsstunden von heute etwa
1.700 h/a nur leicht auf 1.800 h/a pro Jahr zunehmen.

Weiterhin wird vergltungsseitig auf eine explizite Berlicksichtigung des sog. Repowerings
von Anlagen verzichtet, weil dies im Vergleich zum sonstigen Geschehen im Windbereich
einerseits von untergeordneter Bedeutung sein dirfte, zum anderen weil die Verglitungssat-
ze hier niedriger liegen als bei den Ubrigen Anlagen, was in sofern in Bezug auf die Hohe der
Vergutungszahlungen eine konservative Annahme darstellt.

Fur offshore-Windenergieanlagen wird als Referenzstandort ein Standort innerhalb einer
Entfernung von 12 Seemeilen zur Kistenlinie angenommen, fir den sich nach § 10 Absatz 3
EEG eine Laufzeit der erhéhten Anfangsverglitung von 12 Jahren ergibt.

Biomasse

Das EEG enthalt in § 8 detaillierte Regelungen zur Vergltung von Strom aus Biomasse. In
sofern ist eine Prazisierung der Ausbauszenarien nach Anlagengréfen, Technologien und
eingesetzten Brennstoffen erforderlich. Dies gilt insbesondere fur Neuanlagen.
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Feste Biomasse
Die Verstromung fester Biomasse (v. a. Holz) wird durch vier Referenzsysteme abgebildet:

Altholz der Kategorien I1l/IV wird entsprechend der Biomasseverordnung zum EEG in Anla-
gen mit einer Leistung von 20 MW, eingesetzt [Biomasse 2005]. Mdgliche Veranderungen
der Leistung kunftiger Anlagen werden nicht betrachtet, weil aufgrund der deutlichen Absen-
kung der Vergitungssatze (auf 3,78 Cent/kWh) flr Anlagen, die nach dem 30.6.2006 in
Betrieb gehen, entsprechend des Ausbauszenarios nicht mit einem nennenswerten weiteren
Zubau zu rechnen ist. Fur die Stromerzeugung wird davon ausgegangen, dass 10 % in Kraft-
Warme-Kopplung erfolgen®, fiir die der entsprechende Bonus in Héhe von 2 Cent/kWh ge-
wahrt wird.

Die Vergutungshohe fur Strom aus Altholz der Kategorien | und Il sowie Waldrestholz wird
Uber eine Anlage mit einer installierten Leistung von 5 MW, abgebildet. Aufgrund der gerin-
geren Leistung dieser Anlagen dirfte es mdglich sein, einen grélReren Anteil des Stroms in
Kraft-Warme-Kopplung zu produzieren, so dass hier von einem Anteil von 20 % ausgegan-
gen wird, der bis 2020 auf 40 % steigt. Darlber hinaus erhoht sich der Anteil der
Verbrennung von Waldrestholz (Bonus nach § 8 Absatz 2 von 6 Cent/kWh fur den Leis-
tungsanteil bis 500 kW, und 2,5 Cent/kWh fur den Leistungsanteil bis 5 MW,) von 85 % auf
95 %.

Bei der dritten Kategorie handelt es sich um innovative Verfahren im Sinne von § 8 Absatz 4.
Fir die Referenzanlage wird dementsprechend eine vergleichsweise kleine Anlage Leistung
von 1 MW, angesetzt. Der Anteil der Stromerzeugung in Kraft-Warme-Kopplung steigt in
dieser Kategorie von 40 % auf 50 % im Jahr 2020. Als Brennstoff wird ausschlieRlich Wald-
restholz genutzt.

Biogas/flissige Bioenergietrager

Als Referenz wurde fiir Biogasanlagen sowie die Stromerzeugung aus fllissigen Energietra-
gern — die kinftig jedoch nicht ins Gewicht fallen diirfte - von einer Anlagenleistung von
400 kW, ausgegangen, die in etwa der durchschnittlichen Leistung der im Jahr 2005 in Be-
trieb genommenen Anlagen entspricht [Biomasse 2005]. Von der Stromerzeugung basieren
85 % auf nachwachsenden Rohstoffen (sog. NAWARO, Bonus 6 Cent/kWh) und 5 % werden
in Kraft-Warme-Kopplung erzeugt (Bonus 2 Cent/kWh).

Entsprechend der im EEG vorgesehenen Degression sinkt die Grundvergutung fur Neuanla-
gen um jahrlich 2 %, wahrend die Boni in unveranderter HOhe gewahrt werden. Damit
ergeben sich flr die Stromerzeugung aus Bioenergietragern die in angegebenen durch-
schnittlichen Vergutungssatze.

Der Prozentsatz von Heizkraftwerken am Anlagenbestand ist deutlich héher, jedoch werden sie
i. d. R. stromgefiihrt betrieben und erzeugen nur zeitweise Strom in Kraft-Warme-Kopplung.
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Tabelle 11: Verglutungssatze in jeweiligen Preisen flr die Stromerzeugung aus Biomasse
nach 8§ 8 EEG fur die angenommenen Referenzsysteme im Jahr der Inbetrieb-
nahme (in jeweiligen Preisen).

Grundvergutung fir den Bonuszahlungen Gesamt
Leistungsanteil (anteilig)
Durch- | NAWARO-  Technologie- ~ KWK-

150 kW 500 kW 5MW 20 MW | schnitt | Bonus Bonus Bonus

ct /kWh | ct/kWh | ct/kWh | ct /kWh | ct /kWh | ct /kWh ct /kWh ct /kWh | ct /kWh
Feste Biomasse
Altholz Kategorien I1l/IV
(20 MW,)
2004 11,50 9,90 8,90 8,40 8,56 0,20 8,76
2007 3,72 0,20 3,92
2010 3,56 0,20 3,76
2020 3,06 0,20 3,26
Altholz Kategorien /Il
(5 MW,)
2004 11,50 9,90 8,90 9,05 0,40 9,45
2010 10,51 9,04 8,13 8,27 0,55 8,82
2020 9,03 7,77 6,99 7,11 0,80 7,91
Waldrestholz (5 MW,)
2004 11,50 9,90 8,90 9,05 2,85 0,40 12,30
2010 10,51 9,04 8,13 8,27 2,85* 0,55 11,67
2020 9,03 7,77 6,99 7,11 2,85* 0,80 10,76
Innovative Technolo-
gien (1 MW,)
2004 11,50 9,90 8,90 9,64 4,25* 2,00 0,80 16,69
2010 10,51 9,04 8,13 8,81 4,25* 2,00 0,88 15,93
2020 9,03 7,77 6,99 7,57 4,25 2,00 1,00 14,82
Biogas/flissige
Bioenergietrager
(400 kWe)
2004 11,50 9,90 10,50 5,10 0,10 15,70
2010 10,51 9,04 9,59 5,10 0,10 14,79
2020 9,03 7,77 8,24 5,10 0,10 13,44

* 6,0 Cent/kWh fiir den Leistungsanteil bis 500 kWe, 2,5 Cent/kWh fiir den Leistungsanteil bis 5 MW,

Zu beachten ist, dass sich entsprechend der Ausbauszenarien — verstarkter Einsatz nach-
wachsender Rohstoffe und innovativer Technologien sowie Trend zu kleineren KWK-
Anlagen — die Struktur der Stromerzeugung aus Biomasse-Neuanlangen verandert (Tabelle
12).

Dies fuhrt dazu, dass zwar die Vergltungssatze flr die einzelnen Anwendungsbereiche
entsprechend der im EEG vorgesehenen Degression abnehmen, fir die festen Bioenergie-
trdgern insgesamt jedoch von durchschnittlich 9,27 Cent/kWh auf 14,28 Cent/kWh in 2020
steigt. Diesen Effekt zeigt Abbildung 20.
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Tabelle 12: Struktur der Stromerzeugung aus Biomasse-Neuanlagen in verschiedenen
Jahren (Anlagenzubau)

Altholz Katego- | Altholz Waldrestholz Innovative gesamter Zu-
rien /1V Kategorien I/11 Technologien wachs (TWh)
2004 83,5% 2,5% 14,0% 0% 1,12
2010 0% 9,2% 82,5% 8,3% 0,47
2020 0% 0,6% 12,2% 87,2% 0,32
20
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Abbildung 20: Entwicklung der Vergltungssatze fir die Stromerzeugung aus Biomasse nach
Inbetriebnahmejahren in jeweiligen Preisen.

Deponie- und Klargasanlagen

Fur die Stromerzeugung aus Deponie- und Klargasanlagen wird eine durchschnittliche Ver-
gutung von 7,67 Cent/kWh (2004) nach § 7 EEG angesetzt, die der Leistungsklasse bis
500 kW, entspricht. Denn auch fir die Zukunft ist kaum davon auszugehen, dass groRere
Anlagen in Betrieb genommen werden. Andererseits ist es seit der Novellierung des EEG
maoglich, Gas einzuspeisen und an anderer Stelle das entsprechende Warmeaquivalent zu
verstromen. In sofern sind mit diesen sog. Sammelschienenkonzepten elektrische Leistun-
gen im Megawatt-Bereich durchaus vorstellbar. Sollten sie praxisrelevant werden, wirden
mit dem angenommenen Referenzvergitungssatz die EEG-Vergitungszahlungen Uber-
schatzt. Der Effekt ist allerdings gering, weil kaum eine der Anlagen groRRer als 5 MW, sein
dirfte, da fir groRRere Leistungsanteile keine Vergutungspflicht nach EEG besteht und sich
der durchschnittliche Vergiutungssatz flir 5 MWe-Anlagen lediglich auf 6,752 Cent/kWh
(2004) reduziert.

Ebenfalls unerheblich ist insgesamt der Effekt, der sich aus der Mdglichkeit ergibt, einen
Bonus von 2 Cent/kWh zu erhalten, wenn Deponie- und Klargas vor der Einspeisung in das
Gasnetz auf Erdgasqualitat aufbereitet und/oder mittels innovativer Verfahren verstromt wird.
In diesen Fallen ist zwar der relative Anstieg der Verglitungshéhe betrachtlich — speziell
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perspektivisch weil Boni nicht der Degression unterliegen -, die Bedeutung des Zubaus von
Deponie- und Klargasanlagen ist jedoch fur die Zunahme des gesamten EEG-relevanten
Stromes im Betrachtungszeitraum gering (0,16 % bis 2020 im Szenario ,Wahrscheinlicher
Ausbau®).

Eine Gutschrift fir die produzierte Warme der teilweise in Kraft-Warme-Kopplung betriebe-
nen Anlagen wird bei der Differenzkostenbetrachtung (s. unten) fir samtliche
Biomasseanlagen nicht bertcksichtigt.

Wasserkraft

Im Unterschied zu den Ubrigen Sparten unterliegen die Vergitungssatze fir Strom aus Was-
serkraft im Leistungsbereich bis 5 MW keiner Degression und werden uber 30 Jahre
gewahrt. In den Ausbauszenarien in Kapitel 1 wird nach Wasserkraftanlagen mit Leistungen
bis und Gber 1 MW unterschieden. Fir den unteren Leistungsbereich wird deshalb ange-
nommen, dass die Anlagen weitaus Uberwiegend eine Leistung von weniger als 500 kW
aufweisen, so dass fir Neuanlagen von dem (im Zweifel etwas zu hohen) Vergltungssatz
von 9,67 Cent/kWh nach § 6 Absatz 1 Nr. 1 ausgegangen wird.

Im Leistungsbereich Gber 1 MW Leistung durften kiinftig auch einige Anlagen die Vergitung
nach EEG in Anspruch nehmen, die entsprechend § 6 Absatz 2 EEG erneuert wurden. Die
vergutungsrelevanten Leistungen dieser Anlagen sind derzeit nicht abzusehen, ihre Anzahl
dirfte jedoch vergleichsweise begrenzt sein, weil insbesondere die Anforderung des § 6
Absatz 2 Nr. 2 (Erhéhung des elektrischen Arbeitsvermdgens um mindestens 15 %) vermut-
lich nur in wenigen Fallen erflllbar ist. In sofern ist eine Abwagung des Zubauverhaltnisses
zwischen den Anlagen uber 1 MW Leistung, die nach Absatz 1 und Absatz 2 vergutet wer-
den, schwierig. Pragmatisch wird deshalb fur den entsprechenden zusatzlichen Strom eine
durchschnittliche Verglitung von 6,65 Cent/kWh angesetzt.

Geothermie

Fur die geothermische Stromerzeugung sieht das EEG lediglich eine Differenzierung nach
der Anlagenleistung vor. Weil es auf absehbare Zeit fraglich erscheint, dass grof3e Anlagen
Uuber 5 MW, Leistung realisiert werden, wird davon ausgegangen, dass alle Anlagen die bis
zu dieser Leistung geltende maximale Vergitung von 15 Cent/kWh in Anspruch nehmen
kdnnen. Zu beachten ist, dass die Degression fur Neuanlagen von 1 % erst zum 1.1.2010
greift.

Eine Gutschrift fiir die produzierte Warme aus Kraft-Warme-Kopplungsanlagen wurde bei der
Differenzkostenbetrachtung (s. unten) ebenso wie bei Biomasse nicht beriicksichtigt.

Solare Strahlungsenerqgie

Fir die Stromerzeugung aus solarer Strahlungsenergie (Photovoltaik) nach § 11 EEG wird in
den Ausbauszenarien die — auch vergitungsrelevante - Unterscheidung zwischen gebaude-
montierten Anlagen (im Sinne von § 11 Absatz2 EEG) und sonstigen Anlagen (auf
Freiflachen) vorgenommen. Fir die HOhe der Vergutung im ersten Anwendungsbereich
werden dachmontierte Anlage mit einer Leistung von maximal 30 kW angenommen. Die
EEG-Vergutung betragt 57,4 Cent/kWh (2004) und sinkt entsprechend der gesetzlichen
Vorgaben flr Neuanlagen jahrlich um 5 %.

Fir den zweiten Anwendungsbereich werden Freiflachenanlagen angesetzt, fur die die
Grundvergutung in Hohe von 45,7 Cent/kWh (2004) gezahlt wird. Die erste Absenkung von
5 % fand zum 1.1.2005 statt, fur die Folgejahre betragt sie 6,5 % jahrlich.
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4.3 Entwicklung des anlegbaren Wertes fir EEG-Strom

In Kapitel 3 wurden die verschiedenen Modelle zur Bewertung der Stromerzeugung aus EE
diskutiert und quantifiziert. In den weiteren Ausfliihrungen wird die Hauptvariante ,B6rsen-
preis“ herangezogen (Tabelle 9). Demzufolge nahern sich die Preise aufgrund des
Ersatzbedarfes im Kraftwerkspark bis 2010 sukzessive den langfristigen Grenzkosten neuer
Kraftwerke und steigen von 2,9 Cent/kWh (2004) auf real 4,4 Cent/kWh. Danach wird nur
noch ein moderater weiterer Anstieg von 0,8 — 1,2 %/a unterstellt, so dass fiir das Jahr 2020
von 4,9 Cent/kWh (real) auszugehen ist. In jeweiligen Preisen erhéhen sich die Werte bei der
in Abschnitt 4.1 angegebenen Inflationsrate von durchschnittich 1,5 % p.a. auf
4,8 Cent/kWh in 2010 und 6,1 Cent/kWh in 2020. Im Sinne eines konservativen Bewertungs-
ansatzes sind dabei die zu erwartenden vermiedenen Netznutzungsentgelte durch die
Stromeinspeisung aus EE nicht bertcksichtigt.

In einer oberen Strompreisvariante, mit der die Bandbreite des anlegbaren Wertes fir
EEG-Strom nach oben abgegrenzt wird, wird der in Kapitel 3.2 beschriebene obere Preis-
pfad unterstellt, der gegentber der Hauptvariante zusatzlich zu einem CO,-Aufschlag von —
ansteigend — bis zu 1,4 Cent/kWh (real) bzw. 1,8 Cent/kWh (nominal) fiihrt". Die gegeniiber
den EE auch dann noch deutlich héheren externen Kosten der konventionellen Stromerzeu-
gung wurden aufllerdem pauschal mit einem Aufschlag von zusatzlich 1,0 Cent/kWh (real)
bzw. 1,25 Cent/kWh (nominal) in Ansatz gebracht. Diese obere Strompreisvariante (, Exter-
ne Kosten") folgt damit einer eher volkswirtschaftlich orientierten Betrachtung [ExternE
2005; Enquete 2002]. Der anlegbare Wert der Stromerzeugung aus EE betragt dann im Jahr
2020 rd. 7,9 Cent/kWh (real) bzw. 9,2 Cent/kWh (nominal). Auch hier sind die zu erwarten-
den vermiedenen Netznutzungsentgelte durch die Stromeinspeisung aus EE nicht
berucksichtigt.

Die Annahmen zur Entwicklung des anlegbaren Wertes fur Strom ist entscheidend fir die
Hohe der Differenzkosten der Nutzung erneuerbarer und nicht erneuerbaren Energien. Dabei
ist davon auszugehen ist, dass die Vergltungssatze nach EEG die tatsachlichen, betriebs-
wirtschaftlichen Kosten der Stromerzeugung aus EEG-Anlagen widerspiegeln.

Die Héhe der Differenzkosten ist nicht nur von volkswirtschaftlichem Interesse, sondern auch
malfgeblich fir die Entwicklung der EEG-VerglUtungszahlungen insgesamt und die Hohe der
EEG-Umlage. Denn eine am Bdrsenpreis orientierte Differenzkostenbetrachtung impli-
ziert die Hypothese, dass im jeweiligen Betrachtungsjahr Anlagen mit EEG-
Vergltungssatzen unterhalb des anlegbaren Wertes aus dem EEG ausscheiden und
der Strom am freien Strommarkt absetzt wird. Es ist jedoch keineswegs sichergestellt,
dass dies praktisch in vollem Umfang bzw. zu den entsprechenden Preisen mdglich ist -
speziell fir die Stromerzeugung aus Wind.

In Abbildung 21 sind dem Anstieg des anlagebaren Wertes die sinkenden EEG-Vergitungen
fur Neuanlagen entsprechend den Ausfiihrungen in Abschnitt 4.2 gegeniibergestellt': Da-
nach kommt es im Jahr 2015 zu einem Schnittpunkt des anlegbaren Wertes in der
Hauptvariante mit den Vergltungssatzen fir neu in Betrieb genommene Offshore-

1% entsprechend einer CO,-Pdnale nach Tabelle 2 von 30 €/t CO, gegenuber 12,5 €/t CO, bei einem

mittleren Emissionsfaktor von 0,853 g/kWh.

Fur bereits bestehende Anlagen ergibt sich je nach Inbetriebnahmejahr eine Schar parallel verlau-
fender Vergutungslinien. Weiterhin ist zu beachten, dass die Grundvergitung fir
Windenergieanlagen an Land entsprechend der Annahmen erst zeitversetzt nach 16 Jahren zum
Tragen kommt, d.h. fir Anlagen, die im Jahr 2000 in Betrieb gegangen sind im Jahr 2016 usw.
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Windenergieanlagen. D.h. fur diese und die in den Folgejahren in Betrieb gehenden Anlagen
besteht zwar ein Anspruch auf EEG-Vergltung, dieser wird jedoch der genannten Hypothese
folgend nicht in Anspruch genommen. So erreichen neue Deponie- und Klargasanlagen im
Jahr 2020 die Wettbewerbsfahigkeit. Fir Windenergieanlagen an Land gilt dies wahrend des
Betrachtungszeitraumes in denjenigen Fallen, in denen die héhere Anfangsvergitung ent-
sprechend der Standortqualitaten fir weniger als die flr den in Abschnitt 4.2 definierten
Referenzfall angesetzten 16 Jahre gewahrt wird. Fir die Ubrigen Anlagen erst jenseits des
Zeitpunkts 2020.

In der Variante Externe Kosten treten die Schnittpunkte entsprechend friiher auf. Danach
weisen auch Windenergieanlagen an Land, die Uber 16 Jahre Anspruch auf die erhohte
Anfangsvergltung haben und vor 2004 errichtet wurden und deren Stromerzeugung nach
der Grundvergutung gemal § 7 des EEG vom Marz 2000 vergitet wird (6,19 Cent/kWh flr
Anlagen mit Inbetriebnahme vor dem 1.1.2002) ab dem Jahr 2008 keine (positiven) Diffe-
renzkosten mehr auf. Fir Offshore-Windenergieanlagen, die bis zum 31.12.2010 ans Netz
gehen, gilt dies ab 2016, fur samtliche Anlagen, die nach dem 31.12.2010 in Betrieb ge-
nommen werden, von Beginn an. Analog ergibt sich dies fir die Stromerzeugung aus
Wasserkraft und Teile der Stromerzeugung aus Biomasse, wahrend Solar-, Geothermie- und
kleinere bzw. innovative Biomasseanlagen Uber den gesamten Betrachtungszeitraum auf
eine Forderung nach dem EEG angewiesen sind.

16
15 ¢---
=) 14 +
L
o 137
c
3 124
> 11
S 10 -
n
S 91
o
c 8 1
<
T 7
= 61
s 57
L
& 3
= Wind Land (Anfangsvergiitung) —a— Deponie-/Klargas —4— Biogas
< 2 A Wind Land (Basisvergiitung) —&— Biomasse fest —&— Geothermie - -
14 =—X= Wind offshore (Anfangsvergiitung) === anlegbarer Wert .
—&— Wasser < 1 MW anlegbarer Wert (obere Preisvariante)
0 T T T T T T T T T T T T T T T T
L LI TN H R P
L R e S O L N A At

Abbildung 21: Entwicklung des anlegbaren Wertes in jeweiligen Preisen (nominal) fir EEG-
Strom und der EEG-Vergutungssatze im Jahr der Inbetriebnahme im Szenario
»Wahrscheinlicher Ausbau“.

Die Konsequenz aus dieser Betrachtung ist, dass auch in der Hauptvariante fiir die Entwick-
lung des anlegbaren Wertes ein betrachtlicher Teil der Stromerzeugung im Jahr 2020 keiner
Forderung mehr bedarf. Abbildung 22 zeigt dies anhand des Szenarios ,Wahrscheinlicher
Ausbau®, in dem die Stromerzeugung aus EE von derzeit (2004) 56 TWh/a auf 85 TWh/a in
2010 und auf 151 TWh/a in 2020 steigt, was bezogen auf den aktuellen und nach dem Refe-
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renzszenario in Kapitel 1 auch kinftigen Bruttostromverbrauch um die 600 TWh einem EE-
Anteil von gut 25 % entspricht.
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Abbildung 22: Entwicklung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien im Szenario
»Wahrscheinlicher Ausbau“ und Anteil der Férderung nach EEG entsprechend
dem anlegbaren Wert in der Hauptvariante ,Bdrsenpreis” und der Variante , Ex-
terne Kosten®.

In der Hauptvariante des anlegbaren Wertes ,Borsenpreis® in Verbindung mit
Abbildung 21 werden somit bis 2020 noch etwa 55 % der gesamten EEG-relevanten
Strommenge von 125 TWh nach dem EEG vergltet, in der Variante , Externe Kosten*
nur noch etwa 30 %. In beiden Fallen ist praktisch die gesamte Stromerzeugung aus Offs-
hore-Windenergieanlagen nicht mehr auf die EEG-Férderung angewiesen, weil 90 % des
Stromzuwachses aus diesen Anlagen nach dem Jahr 2010 erfolgt, woflir nach den geltenden
gesetzlichen Regelungen kein Anspruch auf erhdhte Anfangsvergltung besteht. Aber auch
fur gut 40 % der Stromerzeugung aus Wind an Land liegt dann der angesetzte Borsenpreis
unterhalb der EEG-Vergitung. Von der gesamten Stromerzeugung aus Wind im Jahr 2020
(82 TWh) werden dann noch 24 TWh oder 29 % nach EEG vergutet.

Fur den angesetzten Mix der Ubrigen Sparten gilt, dass - von wenigen Ausnahmen abgese-
hen — die Wettbewerbsfahigkeit erst nach dem Ende der zweiten Dekade erreicht.

4.4  Entwicklung der Differenzkosten, EEG-Verglutungszahlungen
und EEG-Umlage

Aus dem vorangegangenen Abschnitt lassen sich die Differenzkosten und die EEG-
Vergltungszahlungen ableiten. Die Héhe der Differenzkosten ergibt sich aus den EEG-
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Vergltungssatzen multipliziert mit der jeweils produzierten Strommenge abzlglich des an-
legbaren Wertes. Dabei wird die gesamte Stromerzeugung der sog. EEG-relevanten
Anlagen berlcksichtigt, jener Anlagen also, fur die nach den Regelungen des EEG ein
Anspruch auf Vergltung besteht, unabhangig davon, ob dieser auch eingel6st wird (s. dazu
Abschnitt 4.3). In sofern kénnen sich flir einzelne Sparten auch negative Differenzkosten
ergeben, d.h. der anlegbare Wert der Stromerzeugung Ubersteigt die Stromgestehungskos-
ten bzw. die H6he der entsprechenden EEG-Vergiltungssatze.

Abbildung 23 zeigt dazu die saldierten Differenzkosten flir die gesamte Stromerzeugung
aus EEG-relevanten Anlagen. In der Hauptvariante ,Borsenpreis” steigen sie von 2,4 Mrd. €
im Jahr 2005 (Rickgang ggu. 2004 aufgrund eines deutlich erhéhten anlegbaren Wertes) auf
maximal 4,2 Mrd. €505 im Jahr 2016 an und gehen danach auf 3,6 Mrd. €545 zurlick. In der
Strompreisvariante ,Externe Kosten“ betragen die Differenzkosten im Jahr 2005 etwa
1,9 Mrd. € und steigen nur noch in den nachsten 6 Jahren auf maximal 2,7 Mrd. €505 an.
Danach fallen sie kontinuierlich und gehen gegen Ende des Betrachtungszeitraums anna-
hernd auf Null zuriick. Dies bedeutet, dass der gesamte Erzeugungsmix aus dieser
volkswirtschaftlichen Sicht schon fast wirtschaftlich Strom bereitstellt, obwohl ein Teil der
Anlagen durchaus noch positive Differenzkosten aufweist.
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Abbildung 23: Entwicklung der Differenzkosten der EEG-relevanten Stromerzeugung fiir das
Szenario ,Wahrscheinlicher Ausbau*.

In anderer Weise sind die Differenzkosten zu interpretieren, wenn es um die Ermittlung der
EEG-Umlage geht, weil in diesem Fall nur die nach EEG vergliteten Strommengen bertck-
sichtigt werden, also solche, die positive Differenzkosten aufweisen'?.

12 Prinzipiell ist auch hier eine Saldierung mdglich, wenn angenommen wird, dass EEG-relevante Anlagen aus

dem Vergitungssystem des EEG ausscheiden, den produzierten Strom zu ihren tatsachlichen Stromgeste-
hungskosten absetzen und dadurch die Kosten fir die Stromverbraucher sinken. Faktisch ist dies aber
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Abbildung 24 zeigt dies fur den ,Wahrscheinlichen Ausbau®. Danach steigen die EEG-
Vergutungszahlungen bis zum Jahr 2016 auf 8,2 Mrd. €005 (Variante ,Externe Kosten*
max. 7,1 Mrd. €905 in 2013) und gehen danach auf 7,3 Mrd. €905 zurlick (5,6 Mrd. €5q05).
Deutlich erkennbar sind die wachsenden Vergitungsanteile insbesondere fir Strom aus
Solarer Strahlungsenergie und Biomasse, auf die im Jahr 2020 rund 70 % des gesamten
EEG-Vergutungsvolumen entfallen. Der starke Rickgang der Vergitungszahlungen fir
Strom aus Wind kommt deshalb insgesamt nicht allzu sehr zum Tragen. In der Variante
.Externe Kosten“ ist die relative Bedeutung der Stromerzeugung aus Sonnenenergie noch
groler, weil hier auch ein nennenswerter Anteil der biogenen Stromerzeugung wirtschaftlich
wird. Durch den Ausbau innovativer Biomassetechnologien, der solaren sowie der geother-
mischen Stromerzeugung steigt in diesem Fall deshalb der Foérderbedarf am Ende des
Betrachtungszeitraumes wieder leicht an. Zu den Vergutungsvolumina bei Biomasse und
Geothermie ist jedoch darauf hinzuweisen, dass hier weder Gutschriften fir die Warme aus
Kraft-Warme-Kopplungsanlagen noch potenziell vermiedene staatliche Transferleistungen an
die Landwirtschaft gegen gerechnet wurden, wodurch sich die Differenzkosten des EEG-
Stroms ggf. reduzieren.

Anhand der Vergltungszahlungen lasst sich die EEG-Umlage ermitteln, wenn zusatzlich die
Entwicklung des Letztverbrauchs von Strom und die Privilegierung nach § 16 EEG bertck-
sichtigt werden, die hier mit einem pauschalem und zeitlich konstantem Aufschlag von 10 %
auf die EEG-Umlage des nicht privilegierten Stromverbrauch abgebildet wird". Abbildung 25
zeigt die entsprechende EEG-Umlage exemplarisch fir einen typischen deutschen Haushalt
(Stromverbrauch 3.500 kWh/a). Angenommen ist dabei ein Letztverbrauch, der nach dem
Referenzszenario in Abschnitt 2.3 von rd. 475 Mrd. kWh (2005) auf maximal 490 Mrd. kWh
im Jahr 2011 ansteigt und dann bis zum Ende des Betrachtungszeitraumes wieder in etwa
auf seinen Ausgangswert sinkt.

Insgesamt ist zu erwarten, dass die monatliche EEG-Umlage eines Durchschnitts-
haushalts in der Hauptvariante ,Bdrsenpreis“ von derzeit (2005) etwa 1,57 €
(entsprechend 0,54 Cent/kWh) bis zum Jahr 2017 auf maximal 2,82 €;0s/Monat
(0,97 Cent/kWh) ansteigt und bis 2020 auf 2,72 €,00s/Monat (0,93 Cent/kWh) zuriickgeht.
Der mit 85 % weitaus Uberwiegende Teil der Umlage entfallt dann analog zu den Ver-
glitungszahlungen auf die Stromerzeugung aus Solarer Strahlungsenergie und die
innovative Nutzung von Biomasse. Der Anteil der EEG-Umlage am Haushaltsstrom-
preis wird dabei im gesamten Zeitraum voraussichtlich maximal etwa 5 % betragen.

ebenso wie methodisch schwierig abzubilden, weil eine Zuordnung des Anteils der EEG-Minderkosten dazu
fuhrt, dass sich die EEG-Umlage fiir die im EEG-verbleibenden Anlagen erhéht.

Durch eine, wie in der Koalitionsvereinbarung zwischen CDU/CSU und SPD angekindigt, Ausweitung der
besonderen Ausgleichsregelung kdnnte sich der Aufschlag im nachsten Jahr erhéhen.
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Abbildung 24: Entwicklung der Vergitungszahlungen des EEG flir das Szenario
» Wahrscheinlicher Ausbau”
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Abbildung 25: Entwicklung der EEG-Umlage firr einen reprasentativen Privathaushalt im
Szenario ,Wahrscheinlicher Ausbau*

Im Vergleich zum EEG-Vergutungsvolumen in Abbildung 24 weist die Entwicklung der EEG-
Umlage einen anderen Verlauf auf. Dies liegt daran, dass hier die EEG-Vergltungs-
zahlungen um den anlegbaren Wert zu vermindern sind. Die relativ marktnahe
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Stromerzeugung aus Windenergie und Wasserkraft fallt deshalb am Ende der Periode prak-
tisch nicht mehr ins Gewicht, umso mehr wachst jedoch die Bedeutung der Ubrigen Sparten.
Dies ist auch der Grund, warum die Mehrkosten flir die Endverbraucher in der Variante
.Externe Kosten® im Zeitablauf tendenziell leicht ansteigen, allerdings auf deutlich niedrige-
rem Niveau als in der Hauptvariante (2020: 1,86 €/Monat bzw. 0,64 Cent/kWh).

4.5 Beitrag des Erneuerbare-Energien-Gesetzes zum Klimaschutz

Zentraler Zweck des EEG ist es, mit dem Ausbau der Erneuerbaren Energien eine nachhal-
tige Entwicklung der Energieversorgung zu ermdglichen. Ein herausgehobenes Ziel ist dabei
der Klimaschutz. Deshalb soll an dieser Stelle exemplarisch der Beitrag des EEG zur Reduk-
tion der COx-Emissionen dargestellt werden, wie er sich anhand des Szenarios
-Wahrscheinlicher Ausbau“ ergibt. Die Bilanzierung erfolgt auf der Grundlage einer nach
Sparten der EE differenzierten CO,-Vermeidung, die fir das Jahr 2004 im Rahmen eines
Gutachtens erstellt wurde [ISI 2004]. Daraus ergeben sich die folgenden Emissionfaktoren:

Tabelle 13: CO,-Minderungsfaktoren fur die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
[ISI 2004]
Wasserkraft | Windenergie | feste/flissige | Deponie-/ Biogas Photovoltaik | Geothermie
Biomasse Klargas
Uberwiegend Braunkohle Steinkohle Steinkohle/ Braunkohle | Steinkohle/ | Erdgas/ Braunkohle
substituierte (Erdgas, Braunkohle/ Erdgas Steinkohle
Energietrager Braunkohle) Erdgas
CO,-Faktor 1.030 856 929 1.030 790 584 1.030
g/kWh

Weil sich das Gutachten auf die Ausgangslage bezieht, muss die dynamische Veranderung
der Substitution fossiler Energietrager durch EE berlcksichtigt werden. Im Rahmen der
vorliegenden Untersuchung konnen die damit verbundenen strukturellen Veranderungen
jedoch nicht bertcksichtigt werden. Naherungsweise werden deshalb die erwarteten Effi-
zienzsteigerungen im fossilen Kraftwerkspark angesetzt, die in [EWI/Prognos 2005] fur 2020
gegeniber dem Jahr 2000 mit knapp 17 % angegeben werden. Der spezifische CO2-
Minderungsfaktor fir den EE-Strommix reduziert sich dadurch von 934 g CO,/kWh (2004)
auf 733 g CO./kWh in 2020.

Daraus folgt die in Abbildung 26 angegebene Reduktion der CO,-Emissionen, die
durch das EEG induziert wird. Der Wert erhdht sich von 33 Mio. t bis zum Ende des
Betrachtungszeitraums auf 89 Mio. t. Wird zuséatzlich die Stromerzeugung aus nicht-
EEG-Anlagen berticksichtigt (s. Kapitel 1), so steigt der Wert auf 111 Mio. t. Die Stro-
merzeugung aus EE leistet damit einen erheblichen Beitrag zum Klimaschutz, der zu
80 % auf das EEG zuruckzufiihren ist.
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Abbildung 26: Reduktion der CO,-Emissionen durch Stromerzeugung aus Erneuerbaren
Energien bis 2020 und Anteil des EEG

4.6 Sensitivitatsrechnungen

Die bisherigen Ausfuhrungen liefern unter den getroffenen Annahmen eine in sich geschlos-
sene, konsistente Beschreibung der Auswirkungen des Ausbauszenarios in Bezug auf das
EEG. Allerdings sind Szenarien per se mit Unsicherheiten behaftet. Deshalb sollen, auf
Grundlage des Szenarios WA, Sensitivitatsbetrachtungen durchgefuhrt werden, die sich auf
zwei Faktoren konzentrieren, die aus heutiger Sicht besonders schwer absehbar sind und zu
erheblichen Anderungen der Ergebnisse flihren kénnen:

1. Die Ausbaudynamik der solaren Stromerzeugung und der
2. anlegbare Wert fiir die Stromerzeugung aus Wind .

Die kunftige Ausbaudynamik der solaren Stromerzeugung lasst sich aktuell kaum belastbar
beschreiben, weil noch nicht bekannt ist, zu welchem Leistungszubau die Novellierung des
EEG im Jahr 2004 bisher tatsachlich geflhrt hat. Zwar liegen tragfahige Angaben Uber den
Absatz von Photovoltaikmodulen aus inlandischer Produktion vor, nicht jedoch zum Import.
Die zweite Unbekannte ist, ob sich der gegenwartige starke Zubau dauerhaft auf das im
Szenario ,Wahrscheinlicher Ausbau“ ab 2015 bei jahrlich etwa 600 MW, stabilisieren wird.
Denn dies hangt davon ab, ob die mit den im EEG vorgegebenen Degressionssatzen von
real 6,5-8 % p.a. antizipierten Produktivitatsfortschritte — die stark vom internationalen Ge-
schehen abhangen — erreichbar sind, ob die bestehenden Finanzierungsmaoglichkeiten flr
Photovoltaikanlagen unverandert erhalten bleiben und ob speziell fir kleinere Anlagen
- unabhangig von der wirtschaftlichen Rentabilitat - ein ausreichendes Nachfragepotenzial

56



besteht. Denn ein Absatz von 600 MW,'* wiirde beispielsweise bedeuten, dass sich bei einer
Anlagenleistung von 5 kW, jahrlich weitere 120.000 Betreiber flir den Bau einer Anlage
entscheiden.

Sollten diese Faktoren dazu fuhren, dass sich das Marktwachstum bei 300 MW, bzw. 50 %
des im Szenario angenommenen Wertes einpendelt und dadurch der Anlagenbestand im
Jahr 2020 von 10.000 MW, auf 6.000 MW, reduziert, so lage die gesamte EEG-Umlage fur
den oben beschriebenen Referenzhaushalt bei maximal 2,43 € je Monat und damit 14 %
niedriger. Korrespondierend hatte dies auch erhebliche Auswirkungen auf das EEG-
Vergutungsvolumen, das mit 6,4 Mrd. € im Jahr 2020 um 0,9 Mrd. € niedriger liegt
(Abbildung 27).
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Abbildung 27: Entwicklung der EEG-Umlage fiir einen reprasentativen Haushalt bei um die
Halfte reduziertem Photovoltaikzubau.

Fir die Windenergie lasst sich zeigen, wie sensitiv die nach EEG vergutete Strommenge
vom anlegbaren Wert abhangt. Sollte dieser im Jahr 2020 geringer als 4,9 ctygs/kWh sein,
wulrde ein entsprechend zunehmender Windstromanteil auf das EEG angewiesen sein.
Exemplarisch ist dies in Abbildung 28 fir die ,Stromeigenerzeugungsorientierte Bewertung*
in Tabelle 9 angegeben. Fir die dort beschriebenen Falle A (GuD-Substitut) und C (dynami-
scher Verlauf) ergibt sich der anlegbare Wert fiir das Jahr 2020 zu 3,99 ctyos/kWh'®. Wird
dieser Wert zugrunde gelegt, wirden statt 35 % dann 77 % der Windstromerzeugung nach
EEG vergutet. Sollte es kunftig gelingen, speziell die Kosten fur Regelenergie durch anderen
MafRnahmen wie Poolbildung, Erzeugungsprognosen, Lastmanagmentsysteme etc. zu redu-
zieren, verschiebt sich dieser Anteil zwar weniger stark, gegenuber der Hauptvariante aber
dennoch nach oben.

" der Nettoausbau liegt gegen Ende des Betrachtungszeitraumes wegen des Ersatzes von Altanla-

gen geringfugig niedriger
Basiswert 4,11 Cent/kWh abzlglich der Mehrkosten fiir Regelenergie von 0,7 Cent/kWh zuziglich CO,-
Pdnale (0,44 Cent/kWh) sowie vermiedene Netznutzungsentgelte (0,14 Cent/kWh).

15
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Andererseits folgt aus der volkswirtschaftlichen Betrachtungsweise (Variante ,Externe Kos-
ten®), dass die Nutzung der Windenergie zum Ende des Betrachtungszeitraums bereits keine
bzw. negative Differenzkosten verursacht und in sofern die Vorleistungen, die mit dem EEG
erbracht wurden, wieder abgebaut werden.
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Abbildung 28: Anteil der nach EEG vergiteten Windstromerzeugung im Jahr 2020 bei unter-
schiedlichen Annahmen fiir den anlegbaren Wert.

Analog gilt dies auch fur die Ubrigen Sparten. In der Strompreisvariante ,Externe Kosten®
wird im Jahr 2020 noch die Stromerzeugung aus solarer Strahlungsenergie, Geothermie,
Biogas und flussigen Bioenergietragern vollstdndig nach EEG vergutet. Bei Deponie-/Klargas
sind es nur diejenigen Anlagen, die etwa bis 2010 in Betrieb gehen (19 % der Stromerzeu-
gung aus diesen Quellen in 2020), bei der Nutzung fester Biomasse jene, in denen
nachwachsende Rohstoffe bzw. innovative Verfahren genutzt werden (Anteil der Stromer-
zeugung aus fester Biomasse in 2020 etwa zwei Drittel). Die Stromerzeugung aus
Wasserkraft verursacht dann ebenso wie Strom aus Wind keine (positiven) Differenzkosten
mehr.

4.7 Ergebnisse zum ,Oberen Ausbauszenario“ und
dem ,Unteren Ausbauszenario®

Neben dem hinsichtlich der finanziellen Auswirkungen des EEG ausflhrlich betrachteten
~Wahrscheinlichen Ausbau“ wurden in Kapitel 1 auch zwei Szenarien entwickelt, mit denen
eine denkbare obere und untere der Entwicklung Erneuerbarer Energien bis 2020 abgebildet
wird. Der Anteil an der Stromerzeugung betragt dann im Jahr 2020 bezogen auf den ange-
setzten Bruttostromverbrauch von 589 TWh etwa 30 % bzw. 23 %, gegenuber gut 25 % im
~Wahrscheinlichen Ausbau®. Flr beide Szenarien zeigt Abbildung 29 die Entwicklung der
EEG-Vergutungszahlungen und der EEG-Umlage fiir einen reprasentativen Haushalt in der
Gegenlberstellung. Die obere Variante ist dabei gekennzeichnet durch ein deutlich hoheres
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Vergutungsvolumen, das insbesondere aus der hoheren Stromproduktion aus Solarenergie,
Biomasse und Geothermie resultiert. Dadurch steigt die Héhe der EEG-Umlage Uberpropor-
tional an, die flr einen durchschnittlichen Haushalt auf bis zu 3,36 €545 ansteigt. Analog gilt,
dass der entsprechende Maximalwert im unteren Ausbauszenario mit 2,53 €505 um ein
Viertel niedriger liegt (im Szenario Wahrscheinlicher Ausbau 2,82 €,40s/Monat).

Trotz der zum Teil deutlichen Unterschiede folgt aus den Szenarien, dass in allen Fallen flr
die zweite Halfte der kommenden Dekade ein Wendepunkt der EEG-Verglitungszahlungen
und der EEG-Umlage zu erwarten ist, was bei einer Verlangerung des Betrachtungszeitrau-
mes deutlich zum Ausdruck kédme. Weil dies jedoch nicht Gegenstand der vorliegenden
Untersuchung ist, sei an dieser Stelle auf die Studie ,Okologisch optimierter Ausbau der
Nutzung erneuerbarer Energien in Deutschland“ verwiesen [DLR 2004].
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Abbildung 29: Entwicklung der EEG-Vergiltungszahlungen (oben) und der EEG-Umlage
fir einen reprasentativen Haushalt (unten) fiir das obere und untere
Ausbauszenario.
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Anhange fur die Kapitel 1 bis 3

Anhang Kapitel 1

A 1.1 Investitionsverlauf fir Untere Ausbauvariante und fur Referenzszenario
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Abbildung 30: Investitionen in Erneuerbare Energien fir UV (obere Abb.) und fur REF (untere
Abb.).
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Jahresubersichten Ausbau der EE bis 2020 (alle Ausbauszenarien)
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Dargestellt sind d

Energieerzeugung aller Energiearten. Nicht die gesamte Strommenge fallt in den Giiltig-

keitsbereich des EEG.

Installierte Leistungen (links) und Stromerzeugung (rechts) des Ausbau-

Tabelle 14

Wahrscheinlicher Ausbau (WA)“.
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Installierte Leistungen (links) und Stromerzeugung (rechts) der oberen Variante

des Ausbauszenarios.
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Anhang Kapitel 2

A 2.1: Erlauterung der Ausgleichsregelung nach EEG (Kostenwalzung), des Ein-
flusses vermiedener Nutzungsentgelte und der damit zusammenhangende
Einflussfaktoren und Problemfelder

Im Rahmen der Novellierung des EEG wurden im neuen § 14 Ausgleichsregelung (§ 11 im alten
EEG) neue Aspekte und Mechanismen eingefiihrt, die sich auf die Umwalzung der EEG-
Strommengen und —Kosten und damit letztlich auf die resultierenden Differenzkosten auswirken.
Dazu gehoren insbesondere die Einflihrung von anlagenspezifischen Einspeise-Profilen, die der
tatsachlichen Einspeisung von EEG-Strom maoglichst gut entsprechen sollen, und die Anrechnung
von vermiedenen Netznutungsentgelten (VNNE), die nun bei der Umwalzung zu berlicksichtigen
sind. Das bisherige Prinzip der Ausgleichsregelung bleibt im Grundsatz ansonsten unverandert.

1. Ausgleichsregelung nach EEG (Kostenwalzung)

Die Einspeisung von regenerativ erzeugtem Strom aus so genannten EEG-Anlagen in das 6ffentli-
che Stromnetz wird nach dem EEG mit besonderen Vergiltungssatzen geférdert. Die dabei
entstehenden Kosten werden gemall § 14 EEG (Ausgleichsregelung) auf die Allgemeinheit, d.h.
alle Letztverbraucher'® in Deutschland umgelegt (Abbildung 31). Der Strom aus einer EEG-Anlage
muss vom zustandigen Netzbetreiber (avNB — z.B. ein Stadtwerk) aufgenommen und entspre-
chend des Anlagentyps vergitet werden (z.B. 57,4 Cent/kWh fir eine PV-Anlage mit < 30 kW, —
Stand 2004). Der Betreiber der EEG-Anlage erhalt die Vergltung und der avNB die erzeugte und
eingespeiste Strommenge. Diese gibt bzw. verkauft er an seinen zustandigen regelverantwortli-
chen Ubertragungsnetzbetreiber (rUNB) weiter und erhalt dafir von ihm die gleiche EEG-
Vergltung, die er zuvor dem Anlagenbetreiber gewahrt hat. Allerdings sind hiervon nach dem
neuen EEG nun die vermiedenen Netznutzungsentgelte (vNNE, s.u.) abzuziehen. Die eingespeis-
ten EEG-Strommengen und die entsprechenden Vergltungskosten werden auf diese Weise
zunachst bei jedem der vier deutschen rUNB aggregiert.

Aufgrund der heterogenen regionalen Verteilung der EEG-Anlagen wird demnach jeder rUNB
zunachst unterschiedlich hoch mit EEG-Strom und Verglitungskosten belastet. Der so genannte
horizontale Ausgleich zwischen den vier rUNB efolgt dann auf der Basis ihrer Stromabgaben an
nicht-privilegierte Letztverbraucher (LV), bis jeder rUNB am Ende die gleiche, bundesweit einheitli-
che EEG-Quote (rd. 6 % in 2003) bezogen auf seinen LV-Absatz aufweist. Nach dieser Umlage
der eingespeisten EEG-Strommengen und gezahlten Vergitungskosten auf alle rUNB erfolgt nun
die Umlage auf alle nicht privilegierten LV. Dazu mussen die Versorger der LV (die Lieferanten)
eine ihrem Stromabsatz entsprechende Menge an EEG-Strom (EEG-Pflichtquote) von ihrem zu-
standigen rUNB abnehmen und mit der bundesweit einheitlichen EEG-Durchschnittsvergiitung
(9,14 Cent/kWh in 2003) bezahlen. Dabei sind wiederum die VNNE abzuziehen. Die Entlastung der
Netznutzung durch die dezentrale Einspeisung aus EEG-Anlagen wird nun also kinftig kostenma-
Rig prinzipiell an die Lieferanten weitergegeben. Die zu zahlende Pflichtvergitung fir den
abzunehmenden EEG-Strom verringert sich also um den Betrag der vNNE. Die Lieferanten kon-
nen und werden nun ihrerseits die bei lhnen angefallenen EEG-Strommengen und -Kosten
(abzuglich der vNNE) an ihre LV weitergeben. In der Tabelle 17 sind diesbezuglich einige Marktda-
ten zu den Auswirkungen des EEG zusammengefasst. Allerdings fanden die vNNE hierbei noch
keine Berucksichtigung.

16 Ausgenommen hiervon sind die so genannten privilegierten LV, d.h. besonders energieintensive Letztverbraucher

wie z.B. Aluminiumhersteller, die unter die Besondere Ausgleichsregelung (§ 16 EEG) fallen.
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Abbildung 31: Prinzip der Kostenwélzung fir EEG-Strom, nach (VDN 2005)

Tabelle 17: Markt-Daten zum EEG (Stand 21.02.2005)
Vergiitung

Letzt- EEG Strom- EEG- der EEG- Mittl.-Ver-
Zeitraum  verbrauch  privilegierter LV  LV-pLV menge Quote Strommenge gutung
Mio. kWh Mio. kWh Mio. kWh Mio. kWh Mio. Euro ct/kWh
2001 464.286 464.286 18.145 3,91% 1.577 8,69
2002 468.321 468.321 24.963 5,33% 2.213 8,87
2003 478.016 6.552 471.464 28.496 6,03% 2.605 9,14
2004 472.724 29.361  443.363 37.097 8,32% 3.389 9,05
484.418 59.237 425.181 44.081 10,37% 4.126 9,36
2005% 475.507 55.641 419.866 42.010 9,66% 3.880 9,07

Anmerkungen: in kursiv = Prognosen; 2 die oberen Werte fiir 2005 beruhen auf den (vorlaufigen)
Angaben im Internet (Stand 21.03.05), wahrend alle anderen Werte aus der Quelle (VDN 2005a) stammen

Quellen: VDN 2005; VDN 2005a
2. Einflussfaktor vermiedene Netznutzungsentgelte

Die dezentrale'” Einspeisung von Strom verringert die Netznutzung in der/den vorgelagerten
Spannungsebene/n, indem der Bezug von dort verringert wird und ggf. Lastspitzen abgesenkt
werden. Dadurch trgt sie zur Reduzierung von Netznutzungskosten bei, die einem dezentralen
Einspeiser prinzipiell in Form der vNNE von Seiten des Netzbetreibers aus zu erstatten sind
(VV Il plus, 2.3.3, 10). Fur die Berechnung der vNNE wird bislang die Anlage 6 der VV Il plus
herangezogen, wonach Einspeisungen aus EEG-Anlagen allerdings explizit ausgenommen sind.
Die VNNE finden demnach allein in der Umwalzung zwischen avNB, rUNB und Lieferant Beriick-
sichtigung (vgl. Tabelle 17), tragen aber gleichwohl zur Absenkung der EEG-Vergitungsmengen

"7 Als dezentral werden prinzipiell alle Einspeisungen unterhalb des Hochstspannungsnetzes betrachtet (vgl. VV Il plus).
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bei. Um diesen Effekt abzuschatzen, werden die vVNNE fur die Stromeinspeisung aus EEG-
Anlagen analog zu derjenigen aus konventionellen dezentralen Anlagen gemafR der Anlage 6
VV Il plus berechnet. Daflir werden die Netznutzungsentgelte von RWE Net als Referenz heran-
gezogen (RWE Net 2005, Stand 19.04.2005).

Bei der gegenwartigen Berechnung der vNNE werden insgesamt drei verschiedene Anlagen- bzw.
Einspeise-Kategorien mit jeweils verschiedenen vNNE Vergltungssatzen unterschieden (Tabelle
18). Demnach erhalt jede Anlage unabhangig von ihrer Leistung den so genannten Arbeitspreisan-
teil quasi als Grundvergutung. Bei kleinen Anlagen mit Jahresbenutzungsdauern (JBD) = 2.500 h/a
wird zusatzlich noch ein Leistungspreisanteil (vLP) gewahrt, wahrend Anlagen mit Leistungsmes-
sung ggf. zusatzlich auch noch ein Leistungsentgelt (vLE) erhalten kénnen.

Tabelle 18: Anlagenkategorien zur Berechnung der vNNE fiir dezentrale Einspeisung

Kat.  Anlagenkategorien dezentraler Einspeiser VNNE-Typen

A1 Kleine Anlagen (<30 kWel) mit niedrigen Jahresbenut- Arbeitspreisanteil (VAP)
zungsdauern (JBD < 2500 h/a) wund ohne
Leistungsmessung

A2 Kleine Anlagen (<30 kWel) mit hohen JBD (= 2.500 h/a) Arbeitspreisanteil
und ohne Leistungsmessung plus Leistungspreisanteil (vLP)

B Anlagen mit Leistungsmessung” Arbeitspreis- und Leistungspreisanteil
plus Leistungsentgelt (VLE)

Y bei EEG-Anlagen ab einer elektrischen Leistung von 500 kW vorgeschrieben
Quelle: VV Il plus 2001

Die aus der VV Il plus resultierenden vNNE fiir die Stromeinspeisung aus kleinen Anlagen (Kate-
gorien A1 und A2) in das Nieder- und Mittelspannungsnetz lassen sich gut zusammen betrachten
und sind in Abbildung 32 dargestellt. Die Vergutungen fir die Einspeisung in das Niederspan-
nungsnetz (dunkelblaue Kurve) fallen dabei grundsatzlich deutlich hoéher aus als fir die
Einspeisung in das Mittelspannungsnetz (rosafarbene Kurve). Bis zu einer Anlagen-JBD <
2.500 h/a gibt es ein konstantes VNNE fir jede eingespeiste kWh Strom. Bei der Einspeisung aus
kleinen PV-Anlagen (< 30 kW) waren demnach etwa 0,24 Cent/kWh an vNNE (bei einem Pau-
schalisierungsabschlag von 0,25 Cent/kWh) bei der EEG-Umwalzung zu bertcksichtigen. Fr
grole PV-Anlagen (> 30 kW) wirde sich dieser Betrag wie bei Windkraftanlagen auf etwa
0,14 Cent/kWh verringern. Bei Biomasse-KWK-Anlagen ist aufgrund ihrer héheren Volllaststun-
denlaufzeit (etwa 4.000 bis 5.000 h/a) zusatzlich noch ein Leistungspreisanteil zu berlcksichtigen.
Die vNNE fir die Einspeisung aus Biomasse-KWK liegen mit Werten zwischen etwa 0,32 und 0,37
Cent/kWh (kleine Anlagen) und etwa 0,19 bis 0,22 Cent/kWh (groRe Anlagen) um mehr als 40 %
Uber denen von PV- und Windkraftanlagen.
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Vermiedene Netznutzungsentgelte fiir dezentrale Bnspeisung ausKleinanlagen
(ohne Leistungsentgelte)
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Anmerkung: Beim MS-Netz wurde mit einem angepassten Pauschalisierungsabschlag (0,15 Cent/kWh) und
beim MS-Netz* mit dem gleichen Abschlag wie fiir das NS-Netz (0,25 Cent/kWh) gerechnet.

Abbildung 32: Vermiedene NNE fir die Einspeisung aus kleinen Anlagen ohne Leistungsmessung

Fir Anlagen mit 1/4-stindlicher Leistungsmessung wird gemall Anlage 6 der VV Il plus unter
bestimmten Bedingungen zusatzlich zum vermiedenen Arbeitspreisentgelt (s.0.) auch ein Leis-
tungsentgelt erstattet. Hierunter fallen gemal § 5 EEG prinzipiell alle Anlagen mit einer
elektrischen Anschlussleistung von mehr als 500 kW. Die Abbildung 33 zeigt am Beispiel von
entsprechend groRen Windkraft- und Biomasse-KWK-Anlagen die zu erwartenden Gréenordnun-
gen an Leistungsentgelten, die bei der Gesamt-Berechnung der vNNE zu berlcksichtigen.
Demnach sind nur im Fall von Anlagen mit nicht-stochastischer Einspeisung wie Biomasse-KWK
zusatzlich nennenswerte Leistungsentgelt-Beitrage zu den vNNE zu erwarten. Sie sind im starken
Mafe abhangig von der Anlagenleistung, mit der Uber einen festgelegten Zeitraum mdglichst
kontinuierlich Strom eingespeist wird, und reichen von rund 4.400 Euro p.a. (500 kW) bis zu knapp
90.000 Euro p.a. (10 MW). Dabei nimmt das Leistungsentgelt mit zunehmender Soll-Leistung
Uberproportional zu.

Fir Windkraftanlagen oder andere stochastische Stromeinspeiser dagegen ist die Anforderung
einer moglichst gleich bleibenden Einspeisung Uber das bei RWE Net vorgegebene , Einspeise-
zeitfenster flr dezentrale Einspeisungen von Oktober bis einschlieRlich Marz* (RWE Net 2005)
kaum zu erflllen. Hier ware nur fur einen geringen Anteil (etwa 5 %) an der Nennleistung (z.B.
3 MW) ein zudem vernachlassigbar geringes Leistungsentgelt von etwa gut 500 Euro p.a. zu erzie-
len. Dagegen wird nach Angaben des VDN grundsatzlich angenommen, dass durch
Windkraftanlagen bzw. —parks keine Leistungspreisanteile in der vorgelagerten Netzebene ver-
mieden und demnach in Rechnung gestellt werden kénnen (VDN 2004). Allerdings wird hierzu ein
Verfahren zugrunde gelegt, welches eine Reihe sehr kritischer Fragen aufwirft (s. u.) und von
daher fiir diese Bewertung als nicht belastbar erscheint.
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Leistungsentgelte fiir die dezentrale Enspeisung in das MS-Netz
(ohne Arbeitsentgelte)
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Abbildung 33: Exemplarische Leistungsentgelte fir die Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen in das
Mittelspannungsnetz von RWE Net im Rahmen der vNNE Berechnung

In der Tabelle 1werden die bisher genannten Ergebnisse noch einmal zusammengefasst und die
fur diese Beispielfalle insgesamt bei der EEG-Umwalzung zu berucksichtigenden vNNE darge-
stellt. Die VNNE fallen demnach zumindest bei kleinen PV-Anlagen nicht signifikant ins Gewicht,
wahrend sie insbesondere bei Biomasse-KWK eine signifikante Grofie erreichen kdnnen.

Tabelle 19: Uberblick tber die zu erwartenden vNNE fiir die Stromeinspeisung aus EEG-Anlagen
(Beispielrechnung)
Arbeits— Leistungs—
Anlage P_nenn JBD Netzebene preis entgelt VNNE insgesamt
kW _el h/a ct’/kWh Euro/a Euro/a
PV 2 800 NS 0,24 0 3,84
10 800 NS 0,24 0 19,20
Wind 1500 1700 MS 0,14 <264 3.834,00
3000 1700 MS 0,14 <528 7.668,00
20 4000 NS 0,32 289 545,00
Bio-KWK 20 5000 NS 0,37 666 1.036,00
500 4000 MS 0,19 4.432 8.232,46
500 5000 MS 0,22 4.432 9.932,46

Anmerkungen: P_nenn = Anlagen-Nennleistung; JBD = Jahresbenutzungsdauer; NS = Niederspannung; MS = Mittel-
spannung; VNNE = vermiedene Netznutzungsentgelte
Quelle: VV Il plus 2001; RWE Net 2005; eigene Berechnungen

3. Kritische Punkte bei der gegenwartigen Ermittlung der vNNE nach der VV Il plus

Bei dem gegenwartigen Verfahren zur Berechnung von vNNE nach der VV Il plus, wie es aktuell
auch bei der Einspeisung und Kostenumwalzung von EEG-Strom zur Anwendung kame, gibt es
allerdings eine Reihe an kritischen Punkten und offenen Fragen. Diese wurden bislang vor allem in
Bezug auf die Gewahrung von vNNE flir dezentral einspeisende KWK-Anlagen ermittelt und ana-
lysiert [Mihlstein 2003] und sind nach wie vor strittiger Diskussions-Gegenstand in der Fachwelt.
Da sie implizit einen signifikanten Einfluss auf die Héhe der vNNE und damit auf die resultierenden
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EEG-Differenzkosten nach dem neuen EEG-Umlagemechnismus haben, werden einige kritische
Aspekte nachfolgend kurz genannt und andiskutiert.

e Pauschalisierungsabschlag: Dieser Abschlag' dient der Kompensation der Kosten, die dem
Verteilnetzbetreiber (avNB) fur den Leistungsausgleich zwischen tatsachlicher Einspeisung
und synthetischem Erzeugungsprofil (SEP) entstehen. Dazu wird dieser bei der Berechnung
der vNNE fur kleine Anlagen ohne Leistungsmessung von dem zu erstattenden Arbeitspreis
der vorgelagerten Netzebene abgezogen, unabhangig von der Jahresbenutzungsdauer (JBD)
der Anlage. Anlagen mit hoher JBD wie BHKW, deren Einspeisung gut eingeplant werden kann
und daher grundsatzlich weniger Kosten fir den Leistungsausgleich verursachen als sto-
chastische Einspeiser, werden dadurch unverhaltnismaRig benachteiligt. AuRerdem wird in der
VV Il plus nur ein Beispiel, fir ein SEP flir kleine BHWK angegeben, welches zudem deutlich
von der Praxis abweicht [Mlhlstein 2003]. SEP flir andere Stromeinspeiser wie PV- oder klei-
nere Windkraft-Anlagen fehlen, obwohl es nicht an empirischen Daten und Untersuchungen
dazu mangelt. Sie waren aber fir die Lieferanten grundsatzlich von Vorteil, da sie ihren Handel
von vorne herein realitatsnaher gestalten und dadurch Kosten (fir Ausgleichenergie) einsparen
kénnten. Bei Anwendung von anlagenspezifischen SEP miuisste der Pauschalisierungs-
Abschlag daher zumindest deutlich verringert werden oder es kdnnte sogar ganz auf ihn ver-
zichtet werden. Dies durfte auch fir den Einsatz von analytischen Profilen anstelle von
synthetischen Profilen gelten (VDN 2004a). Die oben abgeschatzten vNNE sind daher insge-
samt eher als untere Grenze zu sehen.

e Einspeiseprofile: Charakteristische Einspeiseprofile flir dezentrale Anlagen finden bisher so-
wohl bei der vNNE-Berechnung als auch beim EEG-Umlageverfahren keine (ausreichende)
Beachtung. Die positiven Beitrdge von dezentral eingespeistem (EEG-)Strom werden dadurch
nicht bzw. unterbewertet, wahrend die negativen Beitrage zum Teil Uberbewertet werden. Nach
dem neuen EEG (§ 14 (3)) ist aber der weitergereichte EEG-Strom von den EVU ,... anteilig
nach MalRgabe eines rechtzeitig bekannt gegebenen, der tatsachlichen Stromabnahme nach §
4 in Verbindung mit § 5 angenaherten Profils abzunehmen und zu verguten.“ Durch die Ein-
fuhrung von Einspeiseprofilen ist mit einer besseren Integration dezentraler (EEG-)Anlagen in
das Stromsystem und einer marktgerechteren Abrechnung ihrer Beitrage als heute zu rechnen.
Demzufolge ist kurz- bis mittelfristig mit héheren VNNE und insgesamt sinkenden EEG-
Differenzkosten zu rechnen.

e Jahresbenutzungsdauer: Die JBD bildet eine wesentliche EingangsgroRe fir die Berechnung
der Arbeitspreis bezogenen VNNE und ist laut VV |l plus aus der eingespeisten Arbeit geteilt
durch die Anlagen-Nennleistung zu bestimmen. Dadurch werden allerdings Anlagen benachtei-
ligt, bei denen ein Teil der Stromerzeugung zur Eigenbedarfsdeckung verwendet wird. Sie
verringern zwar im selben Umfang den Strombezug aus dem Netz wie Anlagen, die aus-
schliel3lich ins Stromnetz einspeisen, werden aber mit einer niedrigeren JBD bewertet und
erhalten dementsprechend ein ggf. deutlich niedrigeres vNNE. Auch wenn dieser Aspekt flr
die dezentrale Einspeisung grundsatzlich von Nachteil ist, wird er im Hinblick auf EEG-Anlagen
keine signifikante Rolle spielen, da hier aus wirtschaftlichen Griinden die ausschlie3liche Ein-
speisung ins Stromnetz derzeit Vorrang geniel3t.

e Umspannungsentgelte: Bei der vNNE-Berechnung werden die Leistungspreise fur die Um-
spannung zwischen den Netzebenen nicht mit einbezogen, wahrend sie ansonsten bei der
Kostenwalzung in Abhangigkeit von der Entnahme Bericksichtigung finden. Diesbezliglich
kommt das Mihlstein-Gutachten zu der Bewertung: ,Der Ausschluss der Umspannung muss
als ungerechtfertigt und nicht sachgerecht zuriickgewiesen werden.“ [Mihlstein 2003, 14f]. Ei-

'® Bei Einspeisung in das NS-Netz wird dabei ein Abschlag von 0,25 Cent/kWh als Ublich angegeben, wahrend Abschl&-
ge zwischen 0,354 und 0,68 Cent/kWh als reprasentativ angesehen werden (VDN 2004a).
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ne Anrechnung der Umspannungsentgelte (z.B. rd. 18 €/kW fir die Umspannung zwischen
MS- und NS-Netz bei RWE Net) wirde bedeuten, dass zumindest der VvNNE-
Leistungspreisanteil flir Anlagen mit einer JBD > 2.500 h/a deutlich angehoben wiirde (z.B. um
gut einen Faktor 1,5 fiir ein BHKW mit 4.000 h/a).

Leistungsentgelte und Jahreshéchstlast: Die Berechnung der Leistungsentgelte (vLE) fur die
vermiedene Bezugsleistung durch dezentrale Einspeisung nach der VV Il plus hat ihre Wurzeln
in der Stromwirtschaftlichen Verbandevereinbarung vom 1.08.79 in der Fassung vom 27.09.94
und 27.06.98 (VDN 2004). Sie zielt demnach aber vielmehr auf die Bewertung der vermiede-
nen Erzeugungsleistung bei Einspeisung aus KWK-Anlagen als auf die zu betrachtenden
vNNE [Muhlstein 2003]. Hinzu kommt, dass die Gewahrung des vLE von der zeitlichen Verflg-
barkeit (= 30 %) einer vom Betreiber festzulegenden Anlagenleistung (Pso1) wéhrend dem vom
avNB festgelegten Zeitraum (Tges) fUr dezentrale Einspeisungen abhangig gemacht wird. Un-
terhalb dieser ,Verfugbarkeit” wird demnach kein vLE erstattet, auch wenn die Einspeisung
faktisch zur Reduzierung der Bezugsleistung im Netz beigetragen hat. Die leistungsspezifische
Entlastung des Stromnetzes durch dezentrale Einspeisung aus Anlagen mit Leistungsmessung
wird daher systematisch und signifikant unterbewertet. Bei der Berechnung der vLE stellt sich
zudem die Frage, warum als Bezugspunkt ausschlielich die Jahreshéchstlast verwendet wird.
Schlieflich tragen dezentrale Einspeisungen jeden Tag mehr oder weniger stark zur Reduzie-
rung der momentanen Bezugsleistung bzw. der Tageshdchstlast bei.

Reservenetzkapazitat: Im Zusammenhang mit der Bestellung und Bezahlung von Reserve-
netzkapazitat fir dezentrale Stromeinspeiser bestehen nach wie vor einige Unklarheiten und
offene Fragen [lhlstein 2003, 10ff]. Zum Beispiel bleibt unklar und fir den dezentralen Einspei-
ser nicht konkret nachvollziehbar, wann genau die Inanspruchnahme der bestellten
Reservenetzkapazitat jeweils stattgefunden hat. Dies aber ist unter anderem relevant daftir, mit
welchem Reduktionsfaktor das vLE berechnet (bzw. belastet) wird. Ein anderes Manko besteht
darin, dass die bezahlte (und in Anspruch genommene) Reserveleistung nicht bei der Berech-
nung der vVNNE bericksichtigt wird: ,Der Einspeiser zahlt also flr die Reservenetzkapazitat,
profitiert aber bei Ausfall der Einspeisung nicht davon!* [Mihlstein 2003]. Die dezentrale Ein-
speisung wird also auch in Bezug auf den Aspekt Reservenetzkapazitat signifikant — zum Teil
systematisch — benachteiligt.

Die oben genannten kritischen Punkte und offenen Fragen stellen zumindest in Frage, ob es sich
bei der Berechnung der vNNE nach Anlage 6 der VV Il plus in ausreichendem MalRe um die ge-
setzlich geforderte ,gute fachliche Praxis“ flr die kostengerechte Bewertung vermiedener
Netznutzung handelt.

Eingesparte Kosten aufgrund des Bezugs einer CO.-freien Stromerzeugung. Im Rahmen des
Emissionshandelssystems sind die Kraftwerksbetreiber verpflichtet CO,-Emissionsobergrenzen
einzuhalten bzw. bei deren Uberschreiten Zertifikate auf dem Markt zuzukaufen. Die Grenzwer-
te ergeben sich aus Vorgaben aus dem nationalen Allokationsplan (NAP), in den eine
bestimmte Entwicklung der EEG-Strommengeneinspeisung bereits eingeflossen ist. Ohne die
Einspeisung von EEG-Strom wirden dementsprechend fir die am Emissionshandelssystem
teiinehmenden Anlagen strengere Grenzwerte auferlegt werden mussen. Kostenseitig 1asst
sich dieser Effekt bei dem derzeit gultigen Verfahren des Grandfathering (kostenlose Vertei-
lung der Emissionsrechte) wie folgt abschatzen:

— Bestimmung EEG-Einspeisung im NAP und diesbezlglich einberechnete eingesparte CO,-
Emissionen je nach Kraftwerksmix

— Multiplikation mit CO.-Zertifikatspreis
— Umlage auf Stromerzeugungsmenge der am Handelssystem teilnehmenden Anlagen

— Dynamisierung notwendig: EEG-Einspeisung, Zertifikatspreis
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Der hieraus resultierende, hypothetische Strompreisaufschlag ware als ,vermeidbare Kosten*
anzurechnen. Wie lange die Emissionsrechte kostenlos vergeben werden, ist derzeit aber offen.

Geht man daher in einer zweiten Grenzbetrachtung von einer vollstdndigen Auktionierung der
Emissionsrechte aus, wirkt sich der Zertifikatspreis direkt wie eine CO,-Abgabe aus und fihrt zu
einer direkten Erhéhung der spezifischen Stromgestehungskosten der Kraftwerke. Je nach Hoéhe
des Zertifikatspreises kann dies leicht zu einer Verdopplung (Steinkohlekraftwerke) oder Verdreifa-
chung (Braunkohlekraftwerke) der variablen Kosten der Stromerzeugung flihren.

Im Rahmen der hier anstehenden Betrachtung wird vorgeschlagen der Vorgehensweise von (E-
WI/Prognos 2005) zu folgen, die einen langsamen Anstieg der Zertifikatspreise unterstellen und
eine vollstandige Auktionierung zugrunde legen. In [EWI/Prognos 2005] wird von folgenden direkt
kostenrelevanten Entwicklungen des Zertifikatspreises ausgegangen.

Entwicklung der Zertifikatspreise nach Energiereport IV

2005 - 2007 2010 - 2012 2020 2030
5 Euro/ t CO; 10 Euro/ t CO, 12,5 Euro/ t CO2 15 Euro/ t CO.
Quelle: EWI/Prognos 2005
Im Vergleich dazu stellt die Abbildung 34 die aktuelle Entwicklung des Zertifikatspreises an der

Bdrse dar. Am 08.04.2005 betrug der Preis an der Borse beispielsweise 14,2 Euro/t CO..
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Abbildung 34: Aktuelle Entwicklung der Zertifikatspreise fir CO, an der Borse
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A 2.2. Reserveleistungs- und Regelenergiebedarf

Die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) sind fiir eine ausgeglichene Leistungsbilanz in ihrer Regel-
zone verantwortlich. Sie stellen hierfur Regelleistung in unterschiedlichen Zeitsegmenten
(Sekunden-, Minuten- und ggf. Stundenreserve) bereit. Der Bedarf fur diese Leistung resultiert aus
unvorhersehbaren Lastschwankungen, Abweichungen von der Lastprognose, mdglicherweise
Kraftwerksausféllen und stochastischen Einspeisungen. In Gebieten mit hoher Windenergieein-
speisung konnen die Prognoseunsicherheiten den erforderlichen Ausgleichsbedarf deutlich
erhdhen.

Grundsatzlich zu unterscheiden ist dabei zwischen dem reinen Regelleistungsbedarf, d.h. der
konventionellen Kraftwerksleistung (im Bereich der Sekunden-, Minuten- und ggf. Stundenreserve)
die zusatzlich zu der in Windkraftwerken installierten Leistung notwendig ist, um ein hinreichendes
Zuverlassigkeitsniveau bei der Deckung der Stromnachfrage erreichen zu kénnen, und dem hier-
mit korrespondierenden Regelenergiebedarf, d. h. der tatsachlich fir den Ausgleich physisch
bereitzustellenden Energiemenge.

Bevor auf die einzelnen Probleme und deren Lésungsmadglichkeiten im Einzelnen eingegangen
wird, soll grundsétzlich erlautert werden, welche besondere Rolle die Ubertragungsnetzbetreiber
(UNB) heute spielen, welche Arten von Regelenergie unterschieden werden kénnen und wie diese
bereitgestellt werden.

1. Regelenergie und deren Bereitstellungsmoglichkeiten

Die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) sind verantwortlich fiir die Beschaffung und den Einsatz der
Regelenergie, um in ihrer Regelzone standig Nachfrage und Angebot von elektrischer Energie
ausgleichen zu kénnen (Leistungsbilanzausgleich). Diese Aufgabe (insbesondere auch die Sys-
temdienstleistung Frequenzhaltung) ist im verbundweiten Zusammenspiel aller UNB zu lésen.
Dabei werden in Deutschland gemals den UCTE-Empfehlungen drei verschiedene Arten bzw.
Qualitaten an Regelenergie unterschieden (Grid Code 2000)®:

e Primarregelung (Sekundenreserve): Sie ,ist die im Sekundenbereich automatisch wirkende
stabilisierende Wirkleistungsregelung des gesamten zusammengeschalteten, synchron betrie-
benen Drehstrom-Verbundnetzes. Sie entsteht aus dem Aktivbeitrag der Kraftwerke bei
Anderung der Netzfrequenz und wird unterstiitzt durch den Passivbeitrag der von der Netzfre-
quenz abhangigen Lasten (Selbstregeleffekt®).”

e Sekundarregelung: Sie ,ist die gebietsbezogene Beeinflussung von zu einem Versorgungssys-
tem gehdrigen Erzeugungseinheiten zur Einhaltung des gewollten Energieaustausches des
Gebietes (Regelzone) mit dem Ubrigen Verbund bei gleichzeitiger, integraler Stiitzung der Fre-
quenz. In der europaischen Verbundorganisation ,Union fiir die Koordinierung des Transportes
elektrischer Energie (UCTE)" wird die Sekundarregelung durch eine Leistungs-Frequenz- Re-
gelung durchgefihrt®. Derartig kurzfristig kann z. B. Uber die an verschiedenen Kraftwerken im
Verbundnetz vorgehaltenen Dampfspeicher Leistung freigesetzt werden (in dem schlagartig
zusatzliche Dampfmengen Uber die Turbine entspannt werden).

" Dies gilt auch fiir Spanien, Osterreich und Niederlande, wahrend es bei den anderen UCTE-Mitgliedslandern

teilweise Abweichungen von den hier genannten Definitionen und Anforderungen fir Regelenergie gibt. (et 3-02,
152ff)

Dieser resultiert vor allem aus der Tragheitseffekt rotierender Massen (z. B. Generator), die bei einer Veranderung
der Frequenz verzdgert reagieren

20
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e Tertidrregelung (Minuten-/Dauerreserve): ,Die Minutenreserve soll nach Eintritt eines Leis-
tungsausfalls ohne Verzégerung eingesetzt werden kdnnen und muss nach der derzeit gultigen
Spielregel der europaischen Verbundorganisation (UCTE) spatestens nach 15 Minuten die Se-
kundenreserve abgeldst haben. Die Minutenreserve wird aus den unter Sekundarregelung
laufenden thermischen Kraftwerken (durch Leistungserhéhung), ferner durch den Einsatz von
Speicher-, Pumpspeicher-Kraftwerken sowie Gasturbinen und Abschaltung von Kundenlasten
bereitgestellt. Je nach GroRRe des Kraftwerksparks kann zusatzlich schnell-startende Reserve
notig sein; die gesamte fir die Sekundarregelung und manuell (die Aktivierung der Minutenre-
serve erfolgt durch manuellen Eingriff auf telefonische Anweisung) verfliigbare Minutenreserve
bereitstehende Leistung muss mindestens so grof3 sein wie die groRte Kraftwerksblockleistung,
um die Frequenzabweichungen durch Ausfalle schnell genug ausregeln zu kénnen®. Die Minu-
tenreserve, die haufig durch hohe variable Kosten (z. B. Brennstoffkosten) gekennzeichnet ist,
kann bei entsprechend langerem Bedarf (>> 1h) durch Stundenreserve ersetzt werden. Hierfir
kommen entweder in Betrieb befindliche Kraftwerke mit geringer Lastanderungsgeschwindig-
keit oder stehende Anlagen, die im Stundenbereich aktivierbar sind, zum Einsatz.

Die fiir die Regelaufgaben erforderlichen Kraftwerkskapazitaten sind vom Ubertragungsnetzbetrei-
ber in ausreichender Héhe vorzuhalten?' (Tabelle 20). Dabei muss es sich nicht zwingend um
eigene Kapazitaten handeln, Regelenergie kann viel mehr auch Uber vertragliche Vereinbarungen
von anderen Unternehmen bereitgestellt werden.

Tabelle 20: Regelenergie: Anforderungen und Bedarf am Beispiel des RWE Netzes (Stand 2002)

Art Akti- Bezugs- Leistung Anforderungen Ausschrei-
vierung rahmen bung

Primar- automatisch | UCTE-weit +320 MW |In 30 sek. linear aktivierbar | halbjahrlich

regelung und bis zu 15 min. haltbar

Sekundar- automatisch | Regelzone +1.050 MW |[Mit einer  summarischen | halbjahrlich

regelung (< 15 min) Leistungsanderungs-

geschwindigkeit von 200 MW /
min. aktivierbar

Minuten- Manuell Regelzonen + 780 MW | Innerhalb von 15 min. abruf- | taglich
reserve (> 15 min) | Ubergreifend - 620 MW bar (Sicherung des Sekundar-
regelbandes)
Gesamtbedarf +2.150 MW
- 1.990 MW

Durch die nicht deterministische Einspeisung von Strom aus Windenergie in das Elektrizitatsnetz
erhoht sich der insgesamt vorzuhaltende Leistungsbedarf an Regelenergie. Neben der Windener-
gieleistung selber ist anteilig eine entsprechende konventionelle Kraftwerksleistung notwendig
(Leistungsreserve), wobei ein Teil dieser Leistung lber besondere Regelmdglichkeiten verfligen
sollte, um ein hinreichendes Zuverlassigkeitsniveau fir die Deckung der Stromnachfrage erreichen
zu kénnen.

Der UNB hat eine Doppelfunktion, zum einen als Aufkaufer von EEG-Strom und zum anderen als
Netzbetreiber (Regelenergieeinsatz). Nach EEG sind die UNB verpflichtet, die gesamte in ihrer
Regelzone anfallende Stromerzeugung aus Windenergie aufzunehmen und zu vergtten. In der
Praxis versuchen sie den zu erwartenden Beitrag vorherzubestimmen und missen den Bilanz-
kreisverantwortlichen (BKV) und den anderen UNB ein entsprechendes Leistungsband vorgeben.

2 GemaR UCTE-Regeln wird fiir das gesamte synchrone Verbundsystem eine Primarregelleistung (Sekundenreser-

ve) in Hohe von 3.000 MW benétigt, deren Vorhaltung auf die jeweiligen UNB verteilt ist (Grid Code 2000, 26).
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Fir die UNB erfolgt dies bis jeweils 14 Uhr des Vortages. Unter Zugrundelegung von entsprechen-
den Voraussagen Uber die Bedarfsentwicklung kann auf dieser Basis auf der
Stromerzeugungsseite z. B. eine Kraftwerkseinsatzplanung durchgefiihrt werden. Aufgrund der
naturgemaflen Unsicherheiten von Prognosen kommt es bei der Deckung der Stromnachfrage
durch den Kraftwerkspark zwangslaufig zu Abweichungen gegeniiber den angemeldeten Fahrpla-
nen und damit zu der Notwendigkeit, Regelenergie? bereitzustellen. Die Hohe des resultierenden
Regelenergiebedarfs (Differenz zwischen dem prognostizierten und realen Einspeise- und
Verbrauchsverhalten) hangt dabei von der Prognosegenauigkeit bzw. dem Prognosefehler ab, also
von der Moglichkeit, die Netzeinspeisung aber auch die Lastentwicklung mit hinreichender Sicher-
heit vorauszusagen. Generell gilt, dass die Prognosefehler mit der Grofte des betrachteten
Energiesystems und der zeitlichen Nahe zum Ereignis sinken. Wahrend flir die Methoden zur
Abschatzung der Last schon langjahrige Erfahrungen vorliegen, besteht bei der Abschatzung des
zu erwartenden Windenergiebeitrags trotz der in den letzten Jahren bereits gemachten Fortschritte
noch ein deutliches Verbesserungspotenzial®.

2. Anforderungen an die Regelenergie in Gebieten mit hoher Windenergieeinspeisung
(Untersuchungen der Energiewirtschaft)

Entsprechend der zuvor differenzierten Regelenergiearten sollen auch die resultierenden Anforde-
rungen differenziert betrachtet werden, wobei die Betrachtung insbesondere auf die
Sekundarregelung sowie die Minuten- und Stundenreserve begrenzt bleiben, wofiir die UNB ver-
antwortlich zeichnen. Dabei werden nachfolgend zunachst vor allem Ergebnisse rezitiert, die aus
Untersuchungen im Auftrag oder unter Beteiligung einzelner UNB (vor allem der E.ON) folgen.

e Die Anderungen der Leistungsabgabe der Windenergieanlagen im Zeitbereich der Sekunden-
reserve sind nach bisherigen Erfahrungen selbst bei einer sehr hohen installierten Leistung im
UCTE-Verbund gegeniber Lastschwankungen und insbesondere Kraftwerksausfallen groRRer
konventioneller Erzeugungseinheiten vernachlassigbar (Dany 2000).

e In der heute am meisten von der Windenergieeinspeisung betroffenen E.ON Netz Regelzone
sind bisher keine erhéhten Anforderungen an die Sekundarregelreserve festzustellen (Dany
2002). Ob dies bei weiterem Ausbau der WEA noch zutrifft, ist auf Grund derzeit fehlender Er-
fahrungen mit solchen Systemen schwer zu beantworten.

¢ Simulations-Untersuchungen an praxisnahen Modellsystemen zeigen, dass die derzeit Ubliche
Sekundarregelreserve-Bemessung auch bei einer installierten WEA-Leistung in Hohe der Re-
gelzonenhdchstlast noch ausreichend sein dirfte (Dany 2000, Dany 2002). Deutlich veranderte
Anforderungen an die Sekundarregelreserve kénnen entsprechend der derzeitigen Ausbau-
prognosen fir die Windenergie damit fir die nachsten Jahre zunachst ausgeschlossen werden.

e In Bezug auf die Bereitstellung von Regelenergieleistung liegen damit die Herausforderungen
heute und zukiinftig vor allem bei der Tertidrregelung (Minutenreserve).

e Ab einer installierten Windenergieleistung von 20 bis 40% der Hochstlast (diese Grofienord-
nung durfte bei einer installierten Windenergieleistung von mehr als 4 GW im E.ON Netzgebiet

22 Grundsatzlich sind Regel- und Ausgleichsenergiebilanzen voneinander zu unterscheiden. Die Regelenergie bezieht
sich auf das tatsachliche physikalische Leistungsbilanzsaldo, wahrend sich die Ausgleichsenergie auf das rein rech-
nerische Bilanzkreissaldo bezieht. Der (physische) Regelenergiebedarf ist daher prinzipiell kleiner (héchstens gleich
groR) als der Bedarf an Ausgleichsenergie, weil z.B. zeitgleiche Mehreinspeisungen und —entnahmen keinen Regel-
energieeinsatz erfordern. Zudem heben sich die stochastischen Abweichungen bei Einspeisungen und Last
physikalisch zum Teil gegenseitig auf.

23 Wer diesen Umstand kritisiert sollte nicht vergessen, dass auch bei der optimierten Einbeziehung von Lastprogno-
sen ein entsprechender Lernprozess notwendig gewesen ist.
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derzeit bereits erreicht sein) bestimmt vorwiegend der Fehler der Leistungsprognose im Minu-
tenbereich den Reservebedarf. Hohe Anforderungen werden deshalb vor allem an die
Minutenreserve gestellt, die Ublicherweise aus technisch/wirtschaftlichen Gesichtspunkten bei
langer andauernden Stérungen bzw. Abweichungen von den Fahrplanen nach 15 Minuten die
Sekundarreservebereitstellung ablost. In den allermeisten Fallen reichen dabei bisher die Last-
anderungsgeschwindigkeiten der Kraftwerke aus, den durch eine Windenergieeinspeisung
erhohten Leistungsschwankungen im Zeitbereich der Minutenreserve zu folgen. Nur in Regel-
zonen mit sehr hoher Einspeisung und ausschliellich thermischen Sekundarregelkraftwerken
kann die Fahrplanabweichung auch zu der Notwendigkeit des Anfahrens schnellstartbarer
Kraftwerke flhren.

e Ein betrachtlicher Anteil des Reservebedarfs kann auch Uber eine Stundenreserve zur Verfu-
gung gestellt werden, da die Leistungsanderungen grofRer, rdumlich verteilter
Windenergieanlagenkollektive vergleichbar langsam sind (Dany 2002). Dies erhdht insbeson-
dere in bestehenden Kraftwerksverbiinden die Flexibilitat bei der Regelenergiebereitstellung,
allerdings kann aufgrund der verschiedenen Zeitkonstanten der insgesamt erforderliche Bedarf
(Minuten- und Stundenreserve) groRer ausfallen als der urspringliche Minutenreservebedarf.
Die tatsachliche Bereitstellung wird Uber Optimierungsrechnungen unter Zugrundelegung der
jeweiligen Minuten- und Stundenreservepreise zu bestimmen sein.

¢ Grundsatzlich muss nicht nur fir ein Unterschreiten des vorausgesagten Windenergiebeitrags,
sondern auch bei einem Uberschreiten Vorsorge getroffen werden. Neben der Bereitstellung
von positiver Regelenergieleistung kommt damit auch der Bereitstellung ,negativer‘ Reserve-
leistung eine hohe Bedeutung zu. Wahrend dieser Anforderung in der Regel durch ein
Runterfahren der am Netz befindlichen Kraftwerke entsprochen werden kann, kénnen in Er-
zeugungssystemen mit sehr hohen Windenergieanteilen (25 bis 50% der Hdchstlast)
weitergehende Malnahmen zur Abdeckung von zum Teil sogar auftretenden Leistungsuber-
schissen notwendig sein. In diesen Systemen kann die nach Abzug der Windenergieleistung
verbleibende von den konventionellen Kraftwerken zu deckende Rest-Last die minimale Leis-
tungsabgabe der am Netz befindlichen Kraftwerke unterschreiten, was dann z. B. das
zeitweise Abschalten von Windenergieanlagen erfordern kdénnte. Es stellt sich die Frage, in wie
weit die Ubertragungsleistungen zu anderen UNB ausreichen, um die tiberschissige Leistung
abzuflhren. Die Kopplungsleistungen liegen heute in der Regel noch ausreichend hoch. Aller-
dings sind die bestehenden Transporte/Vertrage und der Mechanismus des geltenden
Engpassmanagements zu beriicksichtigen. Die UNB oder stellvertretend zumindest regionale
Netzbetreiber sollten im Grenzfall deshalb Zugriff auf die Einspeisung haben.

Im Auftrag der Energiewirtschaft sind Uber diese qualitativen und zum Teil empirischen Analysen
hinaus auch praxisnahe Modellrechnungen (Dany 2000 und Dany 2002) durchgeflihrt worden. Die
Basis bildet hierbei eine Regelzone mit einer Héchstlast von 20 GW und einem zwischen 0 und 20
GW variierten Windenergieleistungsanteil. Danach ermittelte sich der notwendige Minutenreserve-
bedarf auf 250 bis 550 MW je 1.000 MW installierter Windenergieleistung. Die notwendige
Reserveleistung wird im mafRgeblichen Umfang von der zu erwartenden Windenergieleistung und
dem Prognosefehler bestimmt, dies macht es in Regelzonen mit hohem Windenergieanteil deshalb
unbedingt sinnvoll, die bereitzustellende Reserve flexibler als bisher zu planen und der jeweiligen
Tagesprognose anzupassen. Der in den nachsten 10 bis 15 Jahren in Deutschland aus einer
weiteren deutlichen Erhéhung der Windenergieleistung auf bis zu 30 GW resultierende Reserve-
bedarf kann angesichts der heute verfiigbaren Kurzzeitreserve in Hohe von 8.000 MW
moglicherweise nicht mehr Deutschland-intern gedeckt werden. Der Regelenergiebedarf kénnte
sich mit wachsendem Windenergiebeitrag sukzessive auf bis zu 400 GWh je GW installierter Leis-
tung erhohen. Beim derzeitigen Preisniveau auf dem Regelenergiemarkt hatte dies Zusatzkosten
von jahrlich rund 1.000 Mio Euro oder spezifisch betrachtet von rund 50 Mio. Euro je GW installier-
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ter Windenergieleistung zur Folge. Damit ware fur die Windenergie eine deutliche Erhdhung der
jahrlichen Betriebskosten verbunden, in der GrélRenordnung von etwa 5% der Investitionskosten.

In anderen, speziell fir das E.ON Netzgebiet durchgeflihrten Berechnungen werden fir die Auf-
rechterhaltung des Ublichen Zuverlassigkeitsniveaus bei einer maximalen
Windenergieausbauleistung von 16 GW bis 2016 Zusatzkosten von 850 Mio. Euro pro Jahr fiir die
Bereitstellung der erforderlichen Minuten- bzw. Stundenreserve in der Gréenordnung von 10 GW
bestimmt (Haubrich 2002). Umgerechnet bedeutet dies spezifische Kosten von rund 2 bis 2,5
Cent/kWh Stromerzeugung aus Windenergie, etwa dem Dreifachen der fiir den derzeitigen Status
Quo ausgewiesenen Groflenordnung. Hinzu kdmen Kosten fir den Netzausbau, der mit zuneh-
mender Einbindung von offshore-Windkraftwerken notwendig wird, in Héhe von 550 Mio. €.

81



3.

Einschatzung der vorliegenden Untersuchungen und mogliche Manahmen zur Verrin-
gerung der Regelenergiekosten

Im vorangegangen Kapitel ist dargelegt worden, dass die Energiewirtschaft bei einem weiteren
Ausbau der Windenergie von hohen zuséatzlichen Belastungen ausgeht. Die aus den vorlie-
genden Untersuchungen resultierenden Werte werden derzeit sehr offensiv in der &ffentlichen
Diskussion vertreten und werden zum Teil als Begrindung flr héhere Netzbenutzungsentgelte
bereits an die Kunden weitergegeben®. Ohne auf die Einzelheiten der durchgefiihrten Analysen
eingehen zu konnen, kann doch davon ausgegangen werden, dass die aufgefuhrten Werte
deutlich zu hoch sind bzw. allenfalls die duf3erste Grenze der langfristig zu erwartenden
Belastungen widerspiegeln. Hierfir konnen folgende Aspekte angeflihrt werden:

Unterschatzung der (vor allem zukuinftig) erreichbaren Prognosegenauigkeit der Windenergie-
leistung, fur die in den Berechnungen ein Fehler von 12,5% angenommen wurde. Auf der
Basis neuerer Systeme werden hier fir Vortagesschatzungen von Experten des ISET und der
Universitat Oldenburg GréRenordnungen von bis zu 6% fur realisierbar gehalten (Rohrig 2002,
Lange 2002, Anemos 2002, Neue Energie 2002). Noch héhere Genauigkeiten lassen sich fiir
Prognosen flir die nachsten drei bis sechs Stunden erzielen und selbst bei einer 48-Stunden
Schatzung liegt der Fehler nach ISET-Angaben unterhalb von 10%.

Windenergieleistungen von bis zu 30 GW in Deutschland werden frihestens 2015 erwartet,
was noch entsprechend Zeit lasst Erfahrungen beziglich der zeitgenauen Abschatzung des
Windenergiebeitrags zu sammeln.

Auch langerfristig sind selbst bei sehr engagierten Klimaschutzszenarien kaum héhere Wind-
energieleistungen zu erwarten. Im Szenario Nachhaltigkeit (Zielsetzung: 80% CO,-Minderung
bis zum Jahr 2050) wird fiir die Windenergie bundesweit ein Leistungsbeitrag von maximal 34
GW ausgewiesen (Wuppertal Institut, DLR 2002).

Generelle Uberschatzung der notwendigen Regelenergieleistung: Das ISET hat im Rahmen
des WMEP (wissenschaftliches Mess- und Evaluationsprogramm) mit E.ON 5.400 Windkraft-
anlagen online vermessen (Messungen wurden zentral in Kassel erfasst. Die maximale
Abweichung betrug 40% der installierten Nennleistung bei einem singularen Ereignis (einmal
wahrend mehrerer Jahre), 10% der Leistung zeigte sich standig verfigbar und die Fluktuation
korreliert negativ mit der NetzgroRle.

Eine Flexibilisierung der Fahrplananmeldung bzw. die Moglichkeit, Veranderungen kurzfristig
anmelden zu kénnen (nach bisheriger Praxis missen die Fahrplane bis 14 Uhr des Vortages
festgelegt sein) flihrt zu einer erheblichen Senkung des Regelenergiebedarfs wie das Beispiel
Skandinaviens zeigt (vgl. Kirchenbauer 2001, s. auch: Kling 2002, Leonhard 2002, Jensen
2002, Nabe 2002). Durch die vermehrte Anwendung untertdgiger Zyklen kann dem stochasti-
schen Problem der Windenergie Rechnung getragen werden. Der Ausgleich der
schwankenden Einspeisungen von Windenergieanlagen wird starker auf die BKV, Verteilnetz-
betreiber oder Erzeuger selbst (je nach vertraglicher Gestaltung) verschoben. Dieses
Verfahren ist technisch machbar und wird auch schon teilweise von UNB (E.ON) eingesetzt.

Bisher wurden keine Mdglichkeiten zur Reduzierung der Inanspruchnahme von Regelleistung
durch einen Intraday-Handel (speziell Handel von Stundenreserve) mit in Betracht gezogen.

Isolierte Betrachtung nur einer Regelzone statt lbergreifende Optimierung und Zugrundele-
gung heutiger hoher (unregulierter) Regelenergiemarktpreise. Heute bestehen hohe
Wettbewerbshemmnisse im Regelenergiemarkt, in dem der Wahrnehmung von Angeboten aus

24

So zeigt sich, dass in Gebieten mit hoher Windenergieeinspeisung (z.- B. EWE, Schleswag) tendenziell héhere
Netzbenutzungsentgelte als im tbrigen Bundesgebiet erhoben werden.
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anderen Regelzonen oder dem Ausland hohe administrative Hirden gegenlber stehen (Kir-
chenbauer 2002). Zur Verringerung der Marktmacht der Ubertragungsnetzbetreiber und der
Erzeuger innerhalb der Regelzonen sollte deshalb eine deutschlandweite oder europaweite
Regelzone eingefiihrt werden. Die praktische Abwicklung von Angeboten, mit dann auch kur-
zeren Vertragslaufzeiten koénnte auf dieser Basis durch eine Regelenergiebdrse erfolgen.
Dadurch konnte ein effizienterer Markt mit wettbewerblichen Preisen fliir Regelenergie entste-
hen, auf dem die Erzeuger deutschlandweit uneingeschrankt bieten kénnen. Erfahrungen mit
der Zusammenlegung von VEAG, BEWAG und HEW zu einer Regelzone (jetzt Vattenfall Eu-
rope) zeigen das diesbezigliche Potenzial fir die Optimierung des Regelenergiebedarfs.
Durch die Zusammenlegung sank der Regelenergiebedarf um 1.000 MW in der neuen Regel-
zone.

Positiven Kosten fir den tatsachlichen Energieaustausch im Rahmen des Bilanzausgleiches
(Arbeitspreis auf dem Regelenergiemarkt) sind negative Kosten bzw. Einnahmen entgegenzu-
stellen, die bei weitgehender Unkorreliertheit zwischen Ausgleichs- und Regelenergiebedarf
zwangslaufig entstehen (ndmlich durch den Verkauf von Regelenergie).

Keine integrierte Optimierung von Kraftwerksstandorten, verbraucherseitiger Nachfragestruktu-
ren und Netzausbau

Wahrend den EItVU von ihren UNB bzw. den Netzbetreibern moglicherweise Kosten fiir erhdhte
Regelenergieaufwendungen in Rechnung gestellt werden, d. h. auf sie umgelegt werden, entste-
hen auf der anderen Seite durch die dezentrale Einspeisung Netzkosteneinsparungen, die
ebenfalls weitergegeben werden missten. Sie lassen sich entsprechend der in der Verbandeve-
reinbarung Il fir die dezentrale KWK geltenden Regelungen und unter der Annahme der
Einspeisung von einem drittel in das Hoch- und von zwei Dritteln in das Mittelspannungsnetz auf
rund 0,61 Cent/kWh bestimmen (BET 2002), womit ein Grofteil der entstehenden Regelenergie-
kosten kompensiert werden drfte.

A 2.3: Berechnungstabelle fur die Ermittlung der anlegbaren Preise bei der Modell-

konzeption , Ersatz von Strom aus Neukraftwerken” (siehe folgende Seite).
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Tabelle 21:

Ersatz Stromerzeugung aus Neubaukraftwerken

| sensitive Variablen
Kostenkomponenten GuD ]
2005 2010
Blockanzahl StYck] T 2
Bruttoleistung [MW] 800 800 800
Eigenbedarf %] 1,5% 1,5% 1,5%

Bestimmung des anlegbaren Wertes (Kosten in Cent/kWh)

2015

800
1,5%

2020

800
1,5%

Verteilung Yber die Bauzeit
vorschYssiginachschYssig
Eskalation bis und Yber die Bauzeit
Bauherreneigenleistung

50%, 50%

0,5]
1,0%

insgesamt anteilig zu SI %] 5,0% 5,0% 5,0% 5,0% 5,0%
Verteilung Yber die Bauzeit % p.a] 50%, 50%
vorschYssiginachschYssig 0] 05
anteilig zu SI /6] 1%
L a] 35 35 35 35 35
Vollaststunden
Ab Periode 1 Bis Ende Periode 17 (va] 5000 5000 5000 5000 5000
Ab Periode 18 Bis Ende Periode 35 Ma] 5000 5000 5000 5000 5000
[% p.a] 10,0%) 10,0% 10,0% 10,0% 10,0%
Zeitraum bis Baubeginn (Monate] 27
Bauzeit [Monate] 24

Instandhaltungskosten
insgesamt anteilig zu IS
Eskalation Yber die Betri

(% p.a]
% p.a]

2,5%
1,0%!

Versicherung/Overhead anteilig zur Investitionssumme
i S

insgesamt anteilig zu |

Ab Periode 18 Bis Ende Periode 35

Eskalation Yber die Laufzeit

[% p.a]

57,0% 57,0% 57,0% 57,0%

Personalkosten

Personalbedarf [Mann] 35| 35 35 35 35
Basislohn (inkl. LNK) [10000/Mann p.a.] 70 70 718 754 813
Eskalation Yber die Laufzeit (% p.a] 0.5%

il (inki- i
Basispreis anteilig zur Stromerzeugung [OKWh] 0,0007 0,0007 0,0007 0,0007
Eskalation Yber die Laufzeit % p.a]

Sl 0] 1.000.000  1.000.000  1.000.000 1.000.000

Wechselkurs

U/$)

[  PreisBetiebsende  fom [ |

Annuit$St 0,1036897 0,1037 0,1037 0,1037 0,1037
Investitionskosten je Jahr (Euro/kW*a) 48,99 48,99 48,99 48,99 48,99
(inkl. Bauherreneigenleistung)

Instandhaltungskosten je Jahr (Euro/kW*a) 11,25 11,25 11,25 11,25 11,25
Versicherung (Euro/kW*a) 2,25 2,25 2,25 2,25 2,25
Personalkosten (Euro/kW*a) 3,06 306 314 3,30 356
Stillegungskosten (Euro(kW*a) 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Hilfs- und Betriebsstoffe (ct/kWh) 0,07 0,07 0,07 0,07 0,07
Brennstoffkosten(ct/kWh) 217 2,61 3,15 344 374
Stromgestehungskosten (ct/kWh) 3,58 4,01 4,55 485 515
CO2-Psnale Betriebsbeginn (ct/kWh) 0,17 0,17 0,34 0,39 0,43
spez. CO2-Emissionen (kg/kWh) 0,34 034 034 034 034
Stromgestehungskosten (inkl. Psnale) 375 4,18 4,89 5,24 .
jShriicher Anstieg in %/a 3,20% 1,36% 1,28%
\Vermeidbare Kosten
KapazitStsfaktor S 006
Anteilig Kapitalkosten (ct/kWh) 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08
Vermiedene Instandhaltungskosten (ct/kWh) 0,23 0,23 0,23 0,23 0,23
Variable Kosten (ct/kWh) 2,24 2,68 3,22 3,51 3,81
inkl. CO2-Psnale 2,721 3,156 3,867 4,206 4,545
Zusammenfassende Darstellung Variante A |KapazitStseffekt |
ohne CO2-P3nale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 2,98 3,52 3,82 41
Photovoltaik 2,98 3,52 3,82 4,1
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 423 478 5,07 538
mit CO2-P3nale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 3,16 3,87 4,21 4,55
Photovoltaik 3,16 3,87 4,21 4,55
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 441 512 546 581
Ersatz Stromerzeugung nach merit order, kapazitStsseitiger Ersatz Neubaukraftwerk
h Ersatz Kohlekraftwerk 2005 2010 2015 2020
Betriebswirkungsgrad
(%]
Brennstoffkosten 3
Basispreis (frei Kraftwerk) [} 45|
Hilf (inkl. 3
Basispreis anteilig zur Stromerzeugung [0/kWh] 0,001 0,001 0,001 0,001 0,001
Heizwert [kJ/ka] 25000 25000 25000 25000 25000
Variable Kosten (ct/kWh) 1,754 1,813 1,901 1,988
Hilfs- und Betriebsstoffe (ct/kWh) 01 01 01 01
Zusammenfassende Darstellung Variante B |KapazitStseffekt |
ohne CO2-P3nale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 2,16 222 2,31 2,39
Photovoltaik 2,16 222 2,31 2,39
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 341 3,47 3,56 3,65
mit CO2-P3nale 2005 2010 2015 2020
Windenergie 2,60 3,10 3,30 3,50
Photovoltaik 2,60 3,10 3,30 3,50
Andere REG (100% KapazitStseffekt) 385 435 4,55 4,76
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