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1 Kurzfassung

Hintergrund der Untersuchung

Die  Integration der  Einspeisung aus  Erneuerbaren  Energien (EE) ins
Elektrizitatsversorgungssystem stellt aufgrund des starken Anlagenzubaus zunehmend eine
technische Herausforderung dar. Zudem ist Einspeisung aus EEG-Anlagen bislang praktisch
nicht in den Strommarkt integriert. Die Forderung der Erneuerbaren Energien in Deutschland
setzt beispielsweise derzeit keine Anreize fiir eine bedarfsgerechte Einspeisung und fiir die
Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch EE-Anlagen. Um Integrationspotenziale in
diesen Bereichen nutzen zu kdénnen, soll im Rahmen der Verordnungserméichtigung in § 64
Absatz 1 Nr. 6 EEG (2009) u. a. eine verbesserte Markt- und Netzintegration des Stroms aus

Erneuerbaren Energien gewahrleistet werden.

Diesbeziiglich wurden seit 2007 durch das Bundesministerium fiir Umwelt, Naturschutz und
Reaktorsicherheit (BMU) unter wissenschaftlicher Begleitung zwei Vorschlage fiir das Ausfiillen
der Verordnungsermachtigung erarbeitet. Dies betrifft zum einen das sog. Marktpramienmodell
mit dem Schwerpunkt auf der (alternativen) Vermarktung des EEG-Stroms auf dem
Wettbewerbsmarkt unter Gewahrung einer zusatzlichen Marktprdmie (Bonuszahlung). Zum
anderen wird der sog. Kombikraftwerksbonus (K-Bonus) vorgeschlagen, der eine
bedarfsgerechte Einspeisung und netzentlastende Wirkung durch die Bildung virtueller
Kombikraftwerke in regionaler Abgrenzung, im Gegensatz zum Marktpramienmodell aber keine

direkte Anbindung an den Wettbewerbsmarkt vorsieht.

Die Arbeitsgemeinschaft bestehend aus r2b energy consulting und Consentec wurde vom
Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie (BMWi) beauftragt, die beiden genannten
Modellvorschliage insbesondere hinsichtlich der im EEG definierten Ziele einer verbesserten
Markt- und Netzintegration des EEG-Stroms zu analysieren und ggf. Verbesserungsvorschlage

oder Alternativen aufzuzeigen.

Integrationspotenziale der Erneuerbaren Energien

Die grofdten Potenziale zur Markt- und Netzintegration der Erneuerbaren Energien bestehen
nicht  Dbei den EE-Anlagen selbst, sondern in anderen Bereichen des
Elektrizitatsversorgungssystems. So leisten insbesondere konventionelle Kraftwerke,
Speichertechnologien und Netze derzeit den mafdgeblichen Beitrag zur Integration. Das eigene
Potenzial der Erneuerbaren Energien zu ihrer optimierten Integration ist im Vergleich dazu
deutlich geringer. Es besteht insbesondere im Bereich der Regelleistungsvorhaltung sowie dem
Ausgleich von Stromangebot und -nachfrage. Wahrend grundsatzlich alle Erneuerbaren
Energien einen Beitrag zur Bereitstellung von Regelleistung und zur Verminderung von
Regelleistungsvorhaltung leisten kénnen, ist das 6konomisch sinnvolle Potenzial zum Ausgleich
von Stromangebot und -nachfrage weitgehend auf nicht dargebotsabhingige EE-Technologien
beschrankt. Bzgl. der Vermeidung von Netzengpdssen weisen Erneuerbare Energien kein

wesentliches Integrationspotenzial auf.
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Bewertung des Marktprimienmodells (bei
vorgeschlagener Parametrierung)

Im Hinblick auf die in der Verordnungsermachtigung genannten Ziele lasst sich festhalten, dass
durch das Marktpramienmodell das Ziel einer bedarfsgerechten Einspeisung beziiglich des
Ausgleichs von Stromangebot und -nachfrage fiir grundsatzlich steuerbare EEG-Anlagen wie
Bioenergie, Laufwasserkraft mit Schwellbetrieb und Deponie-, Klar- und Grubengas erreicht
werden kann. Fiir dargebotsabhingige EE-Technologien wie Windenergie, Fotovoltaik und
Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb sowie fiir Geothermie mit sehr niedrigen variablen Kosten

wird dieses Ziel jedoch allenfalls in geringem Umfang erreicht.

Das Marktpramienmodell kann keine umfangreiche gezielte netzentlastende Wirkung entfalten.
Lediglich in den wenigen Stunden mit negativen Strompreisen kann das Ubertragungsnetz

aufgrund von Abschaltungen von EEG-Anlagen ggf. entlastet werden.

Die Marktintegration bzw. die Heranfiihrung der Erneuerbaren Energien an den Markt werden
durch das Marktpramienmodell in weiten Teilen geférdert. Positive Effekte konnen sich bspw.
dadurch ergeben, dass die EE-Betreiber ihren erzeugten Strom eigenstindig am Markt
verduflern miissen und fiir eine erhohte Fahrplantreue selbst verantwortlich sind. Dadurch
kénnen sich am Markt neue Organisationsstrukturen und Geschéftsmodelle bilden, was sich
positiv auf den Bedarf an Regelleistung und -energie und somit auf die Gesamtkosten des
Systems auswirken kann. Die Marktrisiken werden durch den Modellvorschlag jedoch

weitestgehend eliminiert.

Der derzeit diskutierte Vorschlag des Marktpramienmodells in der vorgeschlagenen
Parametrierung fiihrt insgesamt allerdings zu hohen Mitnahmeeffekten fiir die EE-Betreiber. Auf
Basis quantitativer, modellgestiitzter Analysen kann gezeigt werden, dass sich je nach Umfang
der zukiinftig anfallenden Ausgleichsenergiekosten die Nettoférderkosten fiir die EEG-Anlagen
um 1,3 bis 2,1 Mrd. €2010 im Jahr 2020 erhéhen wiirden. Das Marktpramienmodell ist jedoch
auch mit einer Nutzensteigerung im konventionellen Stromerzeugungssystem verbunden. Durch
die bedarfsgerechtere Einspeisung der Erneuerbaren Energien wird bspw. der Einsatz
insbesondere teurer Gaskraftwerke durch gilinstigere Kohle- und Kernenergieverstromung
substituiert. Aufierdem reduzieren sich die An- und Abfahrvorginge von konventionellen
Kraftwerken und damit der durch diese Prozesse induzierte Brennstoffmehrverbrauch.
Insgesamt konnen somit in 2020 Kosten im konventionellen Kraftwerkspark in Hohe von rund

670 Mio. €010 eingespart werden.

Mit der vorgeschlagenen Parametrierung kann die Einfilhrung des Marktpramienmodells
aufgrund der hohen Mitnahmeeffekte somit trotz positiver Nutzeneffekte nicht empfohlen
werden. Weiter unten werden daher Moglichkeiten zu einer verbesserten Parametrierung
diskutiert.

Bewertung des Kombikraftwerksbonus

Das Ziel des Kombikraftwerksbonusmodells ist eine bedarfsgerechtere Einspeisung der EEG-

Technologien mit Speichermdéglichkeit bzw. von Kombinationen aus EEG-Anlagen und
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Speichern. Die Analyse zeigt jedoch, dass das Modell des Kombikraftwerksbonus keine
mafigeblichen Effekte zur bedarfsgerechten Einspeisung generieren kann. Die Einspeisung wird
zwar grundsitzlich wie gewilinscht von Zeiten niedriger in Zeiten mit hoher Nachfrage
verschoben, jedoch in einem sehr geringen Ausmafl. Die quantitative Analyse der zusatzlichen
Forderkosten durch das Modell des Kombikraftwerksbonusmodells im Vergleich zur bisherigen
EEG-Forderung ergibt eine Erhéhung um 45 Mio. €210 im Jahr 2020. Der zusatzliche Nutzen
durch verminderte Brennstoffkosten im konventionellen Kraftwerkspark betragt 128 Mio. €2010
in 2020.

Der methodische Ansatz des Kombikraftwerksbonus weist gegeniiber dem Marktpramienmodell
insgesamt deutliche Nachteile auf. Es stellt sich bspw. die Frage nach dem Sinn einer Férderung
dezentraler, direkt an EEG-Anlagen gekoppelter Stromspeichertechnologien. Zum einen ist der -
isoliert betrachtet - optimierte Einsatz solcher Subsysteme im Allgemeinen nicht optimal fiir das
gesamte Versorgungssystem, und zum anderen sind sie derzeit in der Regel teurer als zentrale
Speichertechnologien wie bspw. Pumpspeicherkraftwerke oder CAES-Anlagen in Kombination

mit einem systemadaquaten Netzausbau.

Zudem werden im Gegensatz zum Marktpramienmodell die EE-Technologien beim
Kombikraftwerksbonus nicht an den Markt herangefiihrt, da sie ihren Strom nicht eigenstandig
vermarkten miissen. Die damit einhergehenden Vorteile der Marktintegration entfallen somit.

Insgesamt zeigt die Analyse, dass der Kombikraftwerksbonus keinen nennenswerten Nutzen fiir
das Gesamtsystem stiften kann. In Anbetracht des geringen Nutzens und des relativ hohen

administrativen Aufwands lohnt sich die Implementierung des Kombikraftwerksbonus nicht.

Verbesserungsvorschlige im Rahmen der
diskutierten Modelle

Die Analyse der beiden derzeit diskutierten Modellvorschldge der Marktpramie und des
Kombikraftwerksbonus hat gezeigt, dass sich die beiden Modelle zumindest im Rahmen der
vorgeschlagenen Parametrierung als unvorteilhaft herausstellen. Daher wurde untersucht, ob
Anpassungen der Ausgestaltung der Modelle ggf. zu einem verdnderten Bild fithren kénnen. Es
hat sich gezeigt, dass auch im Falle zielgerichteter Anpassungen das Marktpramienmodell -
insbesondere aufgrund der eigenen Vermarktung des EEG-Stroms bzw. der Heranfiihrung an
den Wettbewerbsmarkt - dem Kombikraftwerksbonus nutzenseitig grundsatzlich tiberlegen ist.
Da das Marktpramienmodell einen nennenswerten Nutzen generieren kann, liegt die
Herausforderung einer alternativen Ausgestaltung des Modells darin, die Mitnahmeeffekte bei
gleichbleibendem Nutzen zu verringern. Im Rahmen eines modifizierten Modellvorschlags zum

Marktpramienmodell kann gezeigt werden, dass dies grundsatzlich méglich ist.

Flir die disponiblen EEG-Anlagen zeigt sich, dass der im Rahmen der Verordnungserméachtigung
gewlinschte Effekt der bedarfsgerechten Einspeisung (Ausgleich von Angebot und Nachfrage) zu
okonomisch vertretbaren Kosten erreicht werden kann. Diese Technologien generieren im
Marktpramienmodell einen groflen Nutzen. Jedoch bestehen bei den einzelnen
Vergiitungskomponenten noch Kosteneinsparpotenziale. Diese konnen durch eine Modifikation

der Vergiitungshohen gehoben werden.
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Fiir die dargebotsabhiangigen EE-Technologien wiirde das Marktpramienmodell ebenfalls die
prinzipiell wiinschenswerte Heranfithrung an den Wettbewerbsmarkt ermdglichen. Allerdings
ist bei diesen Technologien die Gefahr von Mitnahmeeffekten besonders grofR. Der spezifische,
durch das Marktpramienmodell realisierbare Nutzen dieser Technologien ist geringer als bei
den disponiblen Anlagen, da er sich nicht durch die kurzfristige zeitliche Verlagerung der
Einspeisung ergibt, sondern durch Anreize zu hoherer Fahrplantreue und ggf. optimierter
Anlagenauslegung. Deshalb stellt die Bestimmung der einzelnen Vergiitungskomponenten eine
Herausforderung dar, denn einerseits soll eine Uberférderung vermieden, andererseits jedoch
das Hineinoptieren ins Marktpramienmodell angereizt werden. Inwieweit alternative
Ausgestaltungen, insbesondere der Profilsevicekomponente und des Profilfaktors, zu einer
effektiven und mit angemessener Regulierungstiefe verbundenen Losung fiihren konnen, ist
weitergehend zu priifen. Erst auf Basis dieser Abwagung kann entschieden werden, ob eine
Umsetzung des Marktpramienmodells auch fiir dargebotsabhidngige EE-Technologien
empfehlenswert ist.

Verbesserungsvorschliage auflerhalb der
diskutierten Modelle

Im Rahmen der Verordnungsermachtigung des EEG wird explizit auch das Ziel der Teilnahme
von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt definiert. Diese Moglichkeit wird im Rahmen der
vorgeschlagenen Modelle der Marktpramie und des Kombikraftwerksbonus nicht aufgegriffen.
Aufgrund der grundsitzlichen technischen Machbarkeit sollte es EE-Anlagen jedoch erlaubt
werden, am Regelenergiemarkt teilzunehmen. Dies wiirde das Regelleistungsangebot
insbesondere fiir negative Reserve erhohen und somit den in den vergangenen Jahren
beobachteten Trend steigender Preise fiir Regelleistungsvorhaltung bremsen. Dies gilt
ausdriicklich und insbesondere auch fiir dargebotsabhingige EE-Technologien wie
Windenergieanlagen. Um eine Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt zu
ermoglichen, miissen jedoch noch eine Reihe von technischen und juristischen Aspekten gepriift

werden.
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2 Hintergrund und Aufgabenstellung

Das Ziel des aktuellen Erneuerbaren-Energien-Gesetzes (EEG 2009) ist eine Steigerung des
Anteils der Stromerzeugung Erneuerbarer Energien (EE) bis 2020 auf mindestens 30 % der
Stromversorgung in Deutschland. Das EEG wurde als Instrument zur Technologieférderung mit
einer Abnahmegarantie zu festen Vergiitungssidtzen von bis zu 20 Jahren - mit einer
Technologiedifferenzierung bei den Tarifen - konstruiert. Anreize fiir eine bedarfsgerechte
Einspeisung und fiir die Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch EEG-Anlagen! wurden

bisher nicht gesetzt.

Bereits die bisherige Entwicklung des EE-Ausbaus in der Stromerzeugung und insbesondere der
anvisierte weitere Ausbau erfordern Anpassungsmafinahmen in den Bereichen Einsatz der
konventionellen Kraftwerke, Betrieb und Ausbau der Netzinfrastruktur sowie Bereitstellung von
Systemdienstleistungen. Zunehmend erforderlich wird eine optimierte Integration der
Erneuerbaren Energien in das gesamte Stromversorgungssystem, um auch in Zukunft eine
sichere, wettbewerbsfidhige und umweltfreundliche Stromversorgung der Verbraucher sowie
funktionierenden Wettbewerb und Effizienz auf dem Strommarkt zu gewéahrleisten. Zugleich hat
die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien erhebliche Einfliisse auf den liberalisierten
deutschen und europdischen Wettbewerbsmarkt fiir Strom. Negative Strompreise am
Grofdhandelsmarkt in  Zeiten  hoher  EE-Einspeisungen -  insbesondere der
Windenergieeinspeisung - an der deutschen Stromborse sowie hohe Leistungspreise fiir
negative Regelenergie in Schwachlastzeiten sind u. a. eine Folge der bisherigen Ausgestaltung
des EEG mit Abnahmegarantie und einer Festpreisvergiitung, die keine Anreize fiir
bedarfsgerechte Einspeisung setzt. Im Netzbereich kommt es auf Grund der regionalen
Konzentration der Erneuerbaren Energien sowohl zu regionalen Engpassen - insbesondere als
Folge von Riickspeisungen aus Nieder- und Mittelspannungsnetzen ins Hochstspannungsnetz -
als auch zu iiberregionalen Engpissen im Ubertragungsnetz aufgrund des notwendigen
Abtransports der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien von den Erzeugungszentren in

die Verbrauchszentren.

Als Reaktion hierauf ist grundsatzlich eine Vielzahl von Mafinahmen denkbar, wie z.B.
Verstarkung und Ausbau der Netzinfrastruktur, Entwicklung von Speichertechnologien, Nutzung
von Flexibilititen auf der Nachfrageseite sowie Flexibilisierung des konventionellen
Kraftwerksparks. Daneben spielt die direkte Marktanbindung der Stromerzeugung aus
Erneuerbaren Energien eine wichtige Rolle. Neben der bereits im EEG (2004) angelegten
Moglichkeit der Direktvermarktung von EEG-Anlagen soll im Rahmen einer
Verordnungsermdachtigung in § 64, Absatz 1 Nr. 6 EEG (2009) u. a. eine verbesserte Markt- und
Netzintegration des Stroms aus Erneuerbaren Energien gewahrleistet werden. Dies soll z.B.

durch Verstetigung, bedarfsgerechte Einspeisung sowie Teilnahme Erneuerbarer Energien am

1 In der folgenden Studie werden unter ,EEG-Anlagen“ diejenigen Anlagen verstanden, die im Rahmen des
Erneuerbare Energien Gesetzes gefordert werden. In Abgrenzung dazu beinhaltet die Bezeichnung ,EE-Anlagen”
die Menge aller Anlagen auf Basis Erneuerbarer Energien.
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Regelenergiemarkt erreicht werden. Diesbeziiglich wurden seit 2007 durch das
Bundesministerium fiir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) unter
wissenschaftlicher Begleitung zwei Vorschlage fiir das Ausfiillen der Verordnungserméachtigung
erarbeitet. Dies betrifft zum einen das sog. Marktpramienmodell mit dem Schwerpunkt auf der
(alternativen) Vermarktung des EEG-Stroms auf dem Wettbewerbsmarkt unter Gewdhrung
einer zusdtzlichen Marktpramie (Bonuszahlung). Zum anderen wird der sog.
Kombikraftwerksbonus (K-Bonus) vorgeschlagen, der eine bedarfsgerechte Einspeisung und
netzentlastende Wirkung durch die Bildung virtueller Kombikraftwerke in regionaler
Abgrenzung im Gegensatz zum Marktpramienmodell, aber keine direkte Anbindung an den
Wettbewerbsmarkt vorsieht. Die Vorschlage werden derzeit auf politischer Ebene diskutiert.

Eine Umsetzung im Rahmen einer Verordnung erfolgte bisher noch nicht.

Das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie (BMWi) hat die Arbeitsgemeinschaft
bestehend aus r2b energy consulting GmbH und Consentec GmbH beauftragt, die beiden
genannten Modellvorschliage, insbesondere hinsichtlich der im EEG definierten Ziele einer
verbesserten Markt- und Netzintegration des EEG-Stroms, zu analysieren und ggf.

Verbesserungsvorschliage aufzuzeigen.

Dieser Bericht ist in sechs Kapitel untergliedert. Zundchst werden in Kapitel 2 die
grundsatzlichen Integrationsanforderungen eines zunehmenden Anteils Erneuerbarer Energien
dargestellt. Dabei wird aufgezeigt, welche Ziele bei der Integration von Erneuerbaren Energien
von vorrangiger Bedeutung sind und welche Ziele im Rahmen der Verordnungsermachtigung

avisiert werden.

In einem nachsten Arbeitsschritt werden in Kapitel 3 die Potentiale flir eine optimierte
Integration der Erneuerbaren Energien untersucht. Dabei wird aufgezeigt, welche Moglichkeiten
derzeit bereits bestehen oder mittel- bis langfristig zur Verfiigung stehen werden, um die in
Kapitel 2 ermittelten unterschiedlichen Integrationsanforderungen zu erfiillen. Ziel dieses
Kapitels ist es, einerseits das Integrationspotential der Erneuerbaren Energien selbst
abzuschatzen, deren Nutzung im Rahmen der Verordnungsermachtigung angereizt werden soll.

Andererseits werden alternative Potentiale der Integration aufgezeigt.

In Kapitel 4 werden die beiden Modelle der Marktpramie und des Kombikraftwerksbonus

dargestellt und die wesentlichen Aspekte erldutert.

Die Analyse der beiden Modellvorschlige erfolgt in Kapitel 5. Dabei werden zundchst
qualitative Aspekte hinsichtlich der definierten Ziele der Markt- und Netzintegration untersucht.
Neben der qualitativen Untersuchung erfolgt eine geschlossene, quantitative Modell gestiitzte
Analyse der Auswirkungen der unterschiedlichen Modelle, im Vergleich zum derzeit
bestehenden EEG. Dabei werden zundchst die Inanspruchnahmepotenziale der Modelle
dargestellt. Zudem erfolgt eine Kosten-/Nutzenanalyse sowie eine abschlief3ende Bewertung der

Modellvorschlage.

Zum Abschluss werden in Kapitel 6 die in den vorherigen Arbeitsschritten erarbeiteten
Erkenntnisse aufgegriffen, um einerseits Anpassungsnotwendigkeiten und
Weiterentwicklungsmoglichkeiten im Rahmen der vorgeschlagenen Modelle herauszuarbeiten,

und andererseits alternative Moglichkeiten aufderhalb der Verordnungsermachtigung
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darzustellen, die den Beitrag der Erneuerbaren Energien an der Markt- und Netzintegration

erhohen konnen.
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Der Ausbau der Erneuerbaren Energien in den letzten Jahren und das anvisierte Ziel eines

Anteils der Erneuerbaren Energien an der Stromversorgung in Deutschland im Jahre 2020 von

mindestens 30 %, fithren zu erheblichem Anpassungsbedarf in zahlreichen Bereichen der

Elektrizitatsversorgung.

Die Stromversorgung weist in vielerlei Hinsicht spezifische Besonderheiten auf:

Die Versorgung, die Verteilung und der Transport von Elektrizitit sind

netzgebunden.

Flir einen stabilen und sicheren Betrieb des Elektrizititsversorgungssystems und
insbesondere des Netzes miissen der Stromverbrauch (Netzentnahmen) und die
Stromerzeugung (Netzeinspeisungen) unter Berticksichtigung von Netzverlusten zu
jedem Zeitpunkt exakt libereinstimmen. Des Weiteren sind Anforderungen an die
regionale Gewahrleistung von Blindleistungseinspeisung und
Kurzschlussstromniveaus in allen Netzebenen zu erfiillen. Andernfalls kommt es zu

Frequenz- und Spannungsschwankungen bis hin zu Grof3stérungen.

Eine Lagerhaltung und unmittelbare Speicherung von elektrischer Energie ist nicht
moglich. Die Speicherung von elektrischer Energie erfolgt grundsatzlich durch
Umwandlung in eine andere Energieform. Dieses kann z. B. in Form der
Umwandlung in chemische Energie (Batterien, Wasserstoff), Wairmeenergie
(adiabate Druckluftspeicher), potentielle Energie (Pumpspeicherkraftwerke,
adiabate oder diabate Druckluftspeicher) oder kinetische Energie (z.B.
Schwungradspeicher) erfolgen. Wenn die zwischengespeicherte elektrische Energie
wieder verfiigbar gemacht werden soll, sind wiederum Erzeugungskapazititen

erforderlich, die die entsprechende elektrische Leistung abgeben.

Die Stromnachfrage (Last) ist von taglichen, wochentlichen und jahreszeitlichen
Zyklen gepragt. Diese sind auf der einen Seite durch nicht beeinflussbare Faktoren,
wie die AufRentemperatur - z. B. bei Klimaanlagen, elektrischen Warmepumpen und
Nachtspeicherofen - sowie iiber die Jahreszeiten wechselnden Tageszyklen - z. B.
bei der Beleuchtung - und auf der anderen Seite durch Lebensgewohnheiten
(Arbeits- und Freizeitverhalten) bestimmt. Die deutschlandweit aggregierte Last

kann in der Regel mit einer hohen Genauigkeit prognostiziert werden.

Die Preiselastizitit der Nachfrage ist insbesondere in der kurzen Frist bei den
meisten Verbrauchern heutzutage gering. D.h. auf Preisschwankungen am
Grofdhandelsmarkt erfolgen nahezu keine Reaktionen der Verbraucher in Form

einer Nachfrageerh6hung oder einer Nachfrageabsenkung.
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Durch diese Spezifika unterscheidet sich die Elektrizitdtswirtschaft von allen iibrigen
Wirtschaftssektoren, woraus sich spezielle Anforderungen an das Erzeugungssystem, im Bereich

der Vorhaltung von Systemdienstleistungen und im Bereich der Netze ergeben:

= Fir die (saisonale) Hochstlastdeckung miissen auch fiir Situationen mit einer
geringen Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien, aufgrund von
Dargebotsabhangigkeiten (z. B. bei Windenergie, Fotovoltaik und
Laufwassererzeugung) und von unerwarteten Nichtverfiigbarkeiten von
Kraftwerkskapazititen, ausreichend Erzeugungsmoglichkeiten zur Verfiigung

stehen.

= Die Erzeugungskapazititen miissen so eingesetzt werden, dass die geplante
Erzeugung stets an den zyklischen Tagesverlauf des geplanten Verbrauchs
angepasst wird. Dementsprechend miissen im Erzeugungssystem Flexibilitaten
verfliigbar sein, um entsprechende Anpassungsmoglichkeiten beim Einsatz der

Erzeugungsanlagen zur Verfiigung zu haben.

= Fir kurzfristige Ausfélle von Erzeugungseinheiten, fiir Prognosefehler der Last und
fiir Prognosefehler der Einspeisung dargebotsabhingiger Erzeugungseinheiten
miissen Flexibilitidten auf der Erzeugungsseite und/oder auf Seiten der Verbraucher
vorgehalten werden, die ungeplante Ungleichgewichte zwischen Einspeisungen ins

und Entnahmen aus dem Netz umgehend beseitigen konnen.

= Ein sicherer Betrieb des Drehstromnetzes erfordert des Weiteren regional
verfligbare Erzeugungskapazititen, die zur Bereitstellung von Blindleistung und
Gewahrleistung eines ausreichend hohen Kurzschlussstromniveaus genutzt werden

konnen.

= Der Transport von Strom zum Ausgleich von regionalen Ungleichgewichten
zwischen Erzeugung und Verbrauch setzt eine entsprechende Infrastruktur, d. h. ein

ausreichend dimensioniertes Ubertragungsnetz, voraus.

= Die Verteilung des Stroms und die Versorgung der Endverbraucher auf den
jeweiligen Spannungsebenen erfordert eine entsprechende Infrastruktur im Bereich
der Verteilungsnetze. Die Riickspeisung von dezentral erzeugtem Strom aus

Erneuerbaren Energien wird dabei zunehmend auslegungsrelevant.

Die Erhohung des Anteils Erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung wird zu einem
wesentlichen Teil aus Technologien realisiert, deren Stromerzeugung von meteorologischen
Faktoren - wie den Windbedingungen, der Sonneneinstrahlung bzw. Bewdlkung - und der
Wasserfithrung der Fliisse determiniert wird. Daher erfolgt die Stromerzeugung von EEG-
Anlagen schon aus diesem Grund nicht bedarfs- bzw. preisgesteuert. Zusitzlich hat der
Grofdhandelsmarkt flir Strom, der iiber stiindliche Preissignale an der deutschen Stromborse
(EEX) entsprechende Anreize fiir eine bedarfsgerechte Erzeugung auf dem Wettbewerbsmarkt
setzt, fiir EEG-Anlagen - abgesehen von Anlagen in der Direktvermarktung - keine Bedeutung.
Die Vergiitung fiir die EEG-Anlagenbetreiber (im Festpreisvergiitungsmodell) ist unabhingig

von der Tageszeit, dem Wochentag und der Jahreszeit und fithrt somit zu einer nicht am Bedarf
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orientierten Einspeisung. Im Gegensatz zu fossil befeuerten Kraftwerken, Kernkraftwerken
sowie Speicher- und Pumpspeicherkraftwerken leisten EEG-Anlagen aktuell nur in einem
geringeren Umfang gezielt einen Beitrag zu den oben beschriebenen Anforderungen. Zugleich
fithrt der Ausbau der Erneuerbaren Energien aufgrund der unstetigen Erzeugung, die zudem mit
Prognosefehlern behaftet ist, sowie der regionalen Konzentration der Erzeugung zu einer

Verscharfung der Anforderungen in zahlreichen Bereichen.
Die wesentlichen zukiinftigen Herausforderungen sind in den Bereichen

= Deckung der saisonalen Hdchstlast und Bereitstellung ausreichend gesicherter

Leistung,
= preisgiinstige und bedarfsgerechte Versorgung der Verbraucher,
= Ausgleich von Bilanzungleichgewichten,

= Anpassung der Netzinfrastruktur im Bereich der Ubertragungs- und

Verteilungsnetze sowie
= Bereitstellung von lokalen Systemdienstleistungen

gegeben. Diese werden in dieser Studie allgemein unter dem Begriff Integrationsanforderungen
subsumiert. Im Folgenden werden diese Integrationsanforderungen qualitativ dargestellt. Dabei
erfolgt bereits eine Einschitzung der Relevanz bzw. des Ausmafies der erforderlichen
Anpassungen fiir einen Zeithorizont bis zum Jahre 2020. Diese Einschatzungen basieren auf der
Untersuchung ,Voraussetzungen einer optimalen Integration erneuerbarer Energien in das
Stromversorgungssystem” im Auftrag des BMWi 2. Aufgrund der Abhangigkeit der
Integrationsanforderungen einerseits von Rahmenbedingungen und andererseits von der
Ausbaugeschwindigkeit und Ausbaustruktur im Bereich der Erneuerbarer Energien, sind
zusatzliche Quantifizierungen zur Relevanz der Integrationsanforderungen in den

unterschiedlichen Bereichen, im Rahmen der zweiten Projektphase, vorgesehen.3

3.1 Sichere Deckung der saisonalen Hochstlast

Zur Priifung, ob die Deckung der saisonalen Hochstlast gewahrleistet ist, wird die sog. gesicherte
Leistung herangezogen. Dies ist die verfiighare Kapazitat, die unter Beriicksichtigung von Nicht-
Verfligbarkeiten mit einer bestimmten Wahrscheinlichkeit zur Deckung der Nachfrage
eingesetzt werden kann. Bei den Nicht-Verfiigbarkeiten sind geplante Nicht-Verfiigbarkeiten -
z. B. aufgrund von Revisionen -, ungeplante Nicht-Verfligbarkeiten - z.B. aufgrund von kurz-,
mittel- und langfristigen technischen Defekten - sowie dargebotsabhingige Nicht-
Verfiigbarkeiten - z.B. bei Windenergie, Laufwasserkraftwerken und Fotovoltaik - zu
beriicksichtigen. Insbesondere Windenergie und Fotovoltaik leisten aufgrund ihrer

Dargebotsabhdngigkeit und daher volatilen Einspeisung nur einen geringeren Beitrag zur

2 Vgl. Consentec/r2b (2010).

3 In dieser zweiten Projektphase werden nach Abstimmung der energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen,
insbesondere der Forderbedingungen fiir Fotovoltaik und der Laufzeiten fiir Kernkraftwerke, modellgestiitzte
Analysen durchgefiihrt, um eine Identifikation des Integrationsbedarfs aus heutiger Sicht zu erméglichen.



Analyse der zukiinftigen Integrationsanforderungen Erneuerbarer Energien Seite | 11

gesicherten Leistung. So betrdgt bei einem anvisierten Niveau der Versorgungssicherheit von
99,5 % der sog. Leistungskredit der Windenergie in Abhdngigkeit des Ausbaugrads, der Anteile
von Windenergie On- und Offshore und der Jahreszeit zwischen etwa 5 und 10 % der jeweiligen
installierten Leistung. Damit liegt der Beitrag der Windenergie zur sicheren Deckung der
saisonalen Hochstlast deutlich unter dem Beitrag zur durchschnittlichen Deckung des
Elektrizitatsbedarfs.

Fiir die sichere Deckung der saisonalen Hochstlast folgt, dass Flexibilititen auf der
Nachfrageseite oder Erzeugungskapazititen erforderlich sind, die im Wesentlichen zur
Absicherung verwendet werden. Hierfiir stehen unterschiedliche Optionen zur Verfligung. Bei
konventionellen Spitzenlastkraftwerken sind dies z. B. offene Gasturbinen oder altere
Bestandskraftwerke mit geringen Wirkungsgraden sowie Speichertechnologien. Zusatzlich
konnten bei entsprechendem Netzausbau ggf. Ausgleichsmoglichkeiten im europdischen
Strommarkt sowie Potentiale durch eine Flexibilisierung der Nachfrage oder flexibel einsetzbare
Erzeugungsanlagen auf Basis von Erneuerbaren Energien genutzt werden. Die Nutzung der
beschriebenen Optionen fiihrt potentiell in einzelnen Stunden zu Preisspitzen am Strommarkt,
wenn bei hoher saisonaler Last zugleich eine geringe Windenergie- und/oder
Fotovoltaikeinspeisung sowie Kraftwerksausfalle zu extremen Kapazitatsknappheiten fiihren. In
diesen Zeiten konnen dann bspw. flexible Verbraucher auf die Preissignale reagieren und es
findet zusatzlich ein verstarkter Import statt. Die Strompreise miissen entsprechende Anreize
setzen, um die Potentiale bei Erzeugern und Verbrauchern wirtschaftlich zu machen. Bis zum
Jahre 2020 dirften sich, insbesondere bei Verlingerung der Laufzeiten der Kernkraftwerke,
diese Situationen mit extremen Kapazitiatsknappheiten aber nur in seltenen Fallen einstellen.
Zudem sind die Preisspitzen ggf. als Anreizwirkung fiir den Zubau von Spitzenlastkraftwerken
wichtige Signale des Strommarkts.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass es sich bei der sicheren Deckung der saisonalen
Hdéchstlast und den durch den Ausbau Erneuerbarer Energien verursachten Veranderungen im
Wesentlichen um eine wirtschaftliche Herausforderung handelt. Dies fithrt im Zusammenspiel
mit den Verdnderungen der residualen Last, die als Verbrauchslast abziiglich der Einspeisung
Erneuerbarer Energien definiert ist, zu einer langfristigen Anpassung des konventionellen
Kraftwerksparks. Grundsatzliche Probleme der technischen Machbarkeit ergeben sich in diesem

Bereich nicht.

3.2 Entwicklung der Struktur der residualen
Lastdauerlinie

Flr die residuale Last hat der Ausbau der Erneuerbaren Energien erhebliche Konsequenzen.
Dabei wird in diesem Abschnitt davon ausgegangen, dass die Erneuerbaren Energien entweder
gemafd ihrer Dargebotsabhangigkeit (Windenergie, Fotovoltaik und Laufwassser) stochastisch
oder unabhédngig von Bedarfssignalen (Biomasse, Geothermie, Klar- und Deponiegas) einspeisen.
Dieses entspricht dem heutigen Betrieb der Anlagen, der weitestgehend unabhingig von den

Bedarfssignalen auf den Wettbewerbsmarkten ist.
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Die téglichen Lastzyklen in Abhangigkeit des Tagestyps - Samstag, Sonntag/Feiertag und
Werktag - und der Jahreszeit folgen klaren Mustern und lassen sich mit hoher Genauigkeit auch

langerfristig prognostizieren (Abbildung 3-1).

ABBILDUNG 3-1: TYPISCHER LASTVERLAUF IN EINER WINTER- UND EINER SOMMERWOCHE IN
DEUTSCHLAND
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis UCTE 2007.

Die tagliche residuale Laststruktur weist hingegen mit einem zunehmenden Anteil Erneuerbarer
Energien eine erhohte Stochastik auf. Abbildung 3-2 zeigt dieses anhand des Einsatzes des
konventionellen Kraftwerksparks und der Windenergieeinspeisung fiir eine Woche im Winter.
Wiéhrend die Gesamtlast an Werktagen eine sehr dhnliche Struktur aufweist, ist die residuale
Last durch kurzfristige Veranderungen der Windenergieeinspeisung tiberlagert. Im Beispiel
filhrt dies dazu, dass selbst Grundlastkraftwerke - hier Braunkohlekraftwerke - in einigen
Stunden der Woche gedrosselt gefahren werden. Dieses kann aufgrund langer Anfahrvorgange
von konventionellen Kraftwerken ggf. dazu fiihren, dass sich Probleme beim Lastfolgebetrieb
ergeben. Zugleich sind bei noch hoherer EE-Einspeisung Situationen denkbar, in denen
Erzeugungsmanagement von EE-Anlagen erforderlich ist, da andernfalls nicht ausreichend
konventionelle Kraftwerksleistung fiir die Erbringung von Systemdienstleistungen am Netz
bliebe (siehe hierzu auch Abschnitt 3.3).

In der Folge dieser Entwicklungen werden die Volatilitdt der Preise am Grof3handelsmarkt sowie
die Unterschiede der Preise in Situationen mit hoher und mit niedriger residualer Last erheblich
zunehmen. Bereits heute kommt es in Zeiten geringer Nachfrage und hoher
Windenergieeinspeisung zu Situationen mit negativen Preisen am Grofdhandelsmarkt. Im
Wesentlichen ist dieses ein Spiegelbild der Angebots-Nachfrage-Situation an der Stromboérse
und kann somit Bestandteil der zukiinftigen Preisbildungsmechanismen sein. Zugleich induziert
dieses erhebliche Anreize fiir die langfristige Anpassung der Flexibilitdt in der Erzeugung und

bei der Nachfrage.
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ABBILDUNG 3-2: EINSATZ DER KRAFTWERKE NACH TECHNOLOGIEN ZUR RESIDUALEN LASTDECKUNG
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH

Neben einer Verminderung der residualen Jahreshéchstlast durch eine erhéhte EE-Einspeisung
wird sich als Konsequenz der zunehmenden Volatilitit der taglichen residualen Last eine
veranderte Struktur der residualen Lastdauerlinie ergeben. Diese ist als Darstellung der
residualen Lasten eines Jahres in absteigender Reihenfolge definiert (Abbildung 3-3).

ABBILDUNG 3-3: BEISPIEL LASTDAUERLINIE UND RESIDUALE LASTDAUERLINIE 2020 BEI 30 %
ERNEUERBARE ENERGIEN
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH

Die Darstellung der residualen Lastdauerlinie gegeniiber der Lastdauerline zeigt, dass in den
oberen Lastbereichen eine unterproportionale Absenkung stattfindet, wiahrend sich in den
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unteren Lastbereichen eine iiberproportionale Reduktion ergibt. In einzelnen Stunden des
Jahres konnen sich residuale Lastniveaus ergeben, die unter Beriicksichtigung von ,must run‘-
Kapazititen - z.B. der warmegefithrten KWK-Anlagen - in Bereichen liegen, in denen ein
Erzeugungsmanagement von EE-Anlagen (ohne Nutzung von Optimierungspotentialen)

notwendig werden kann.

Bei einer differenzierten Betrachtung ist zwischen den Auswirkungen beziiglich Energie und
Leistung in den einzelnen (residualen) Lastbereichen - Grund-, Mittel- und Spitzenlast - zu
unterscheiden. Die erforderliche Energie im residualen Grundlastbereich gegeniiber der
Situation ohne EE-Einspeisung nimmt durch den weiteren Ausbau der Erneuerbaren Energien
erheblich ab. Im Mittel- und Spitzenlastbereich ist hingegen anndhernd Konstanz gegeben. Im
Bereich der erforderlichen Leistung in der residualen Grundlast ist der Ausbau der
Erneuerbaren Energien gegentiber der Situation ohne EE-Einspeisung ebenfalls mit einem
Riickgang verbunden, der allerdings durch eine entsprechende Erhéhung im Spitzenlastbereich

weitgehend ausgeglichen wird.

ABBILDUNG 3-4: ERFORDERLICHE GRUND-, MITTEL- UND SPITZENLAST AUF BASIS DER LASTDAUERKURVE
UND DER RESIDUALEN LASTDAUERKURVE — LEISTUNG & ENERGIE
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Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass der Ausbau der Erneuerbaren Energien zu erheblichen
Veranderungen der sog. residualen Last und der damit verbundenen Struktur der Strompreise
am Grofdhandelsmarkt fithren wird. Dieses wird entsprechende Anforderungen an den Ersatz
und Neubau von konventionellen Kraftwerken insbesondere aufgrund von
Wirtschaftlichkeitsaspekten induzieren. Hier ist eine Verschiebung von Grund- zu
Spitzenlastkapazitiaten erforderlich. Die Situationen, in denen auf ein Erzeugungsmanagement
von EE-Anlagen, d.h. auf eine gezielte Androsselung oder Abschaltung von EE-Anlagen zur
Aufrechterhaltung einer ausreichenden Hohe von konventionellen Kraftwerksleistung am Netz
zur Sicherstellung eines Ausgleich von Angebot und Nachfrage, zuriickgegriffen werden muss,
diirften auch ohne zusatzliche Optimierungsmafinahmen auf wenige Stunden begrenzt sein.
Auch die Verscharfung beim Lastfolgebetrieb sollte bei einer ,business as usal‘-Entwicklung
ohne eine Gefihrdung der technischen Machbarkeit gewdhrleistet werden koénnen. Die
Veranderung der Struktur stellt bis zum Jahre 2020 somit weniger eine technische Begrenzung
als vielmehr eine 6konomische Herausforderung des Ausbaus der Erneuerbaren Energie im

Bereich des Ausgleichs von Angebot und Nachfrage dar.
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3.3 Ausgleich von Bilanzungleichgewichten

Bereits heute hat der Ausbau der Erneuerbaren Energien erhebliche Konsequenzen im Bereich
des Ausgleichs von Bilanzungleichgewichten. Ein sicherer Systembetrieb elektrischer Netze
erfordert ein stetes Gleichgewicht zwischen Netzeinspeisung und Netzlast. Die Betriebsplanung
der UNB und alle damit verbundenen Prozesse, wie z. B. die Fahrplananmeldung der
Bilanzkreisverantwortlichen, haben deshalb sicherzustellen, dass dieses Gleichgewicht in der
Vorausschau nicht verletzt wird. Im Netzbetrieb kommt es jedoch aufgrund verschiedenster
Ursachen immer wieder zu nicht prognostizierbaren und nicht vermeidbaren Stérungen dieses
Gleichgewichts, die durch vom Netzbetreiber vorzuhaltende Reserve (Regelleistung und -
energie) ausgeglichen werden miissen. Haufig wird dieses unter den Aspekt der zusatzlich
notwendigen Regelleistungsvorhaltung aufgrund von Prognosefehlern der Windenergie

subsummiert. Diese wurde bereits in mehreren Studien detailliert untersucht.4

Zusatzlich sind insbesondere zwei weitere Aspekte von wesentlicher Relevanz. Einerseits tragen
unter den Erzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Energien neben den Windenergieanlagen
potentiell auch Fotovoltaikanlagen zu Bilanzungleichgewichten bei, da ihre Erzeugungsleistung
aufgrund ihrer Dargebotsabhdngigkeit ebenfalls nur mit begrenzter Genauigkeit prognostiziert
werden kann. Durch den dynamischen Ausbau der Fotovoltaik in den letzten Jahren und den
erwarteten Zubauten bis 2020 gewinnt dieser Aspekt voraussichtlich erheblich an Relevanz.
Andererseits erhohen Windenergie und Fotovoltaik ggf. nicht nur den Bedarf an
Regelleistungsvorhaltung und Regelenergieabruf, sondern verschlechtern auch die
Angebotssituation zur Bereitstellung von Regelleistung bei den heute gegebenen rechtlichen
Rahmenbedingungen. In Zeiten hoher Windenergieeinspeisung und geringer Last kommt es
vermehrt zu Situationen, in denen nur noch geringfiigig konventionelle Kraftwerksleistung am
Netz ist. Die Auswirkungen dieser beiden Aspekte wurde unter Beriicksichtigung der
Auswirkung der Erhohung der Windenergieeinspeisung auf den notwendige
Regelleistungsbedarf im Rahmen der Untersuchung ,Voraussetzungen einer optimalen
Integration erneuerbarer Energien in das Stromversorgungssystem*s fiir Ausbauszenarien der
Erneuerbaren Energien mit Anteilen an der Stromversorgung von 25 % bis 50 % bis 2020
analysiert.

Die Ergebnisse zeigen, dass bei einem 30-prozentigen Anteil der Erneuerbaren Energien an der
Stromversorgung bis 2020 der Bedarf an Regelleistungsvorhaltung trotz einer erheblichen
Steigerung der Stromeinspeisung aus Windenergie- und Fotovoltaikanlagen zwischen 2010 und
2020 nur unwesentlich zunimmt. Dieses ist der Tatsache geschuldet, dass von einer
Verbesserung der Giite von Einspeiseprognosen bei Windenergie und Fotovoltaik in Zukunft
ausgegangen werden kann. Dieser Effekt der Prognoseverbesserung kann den ansonsten
gegebenen Effekt einer deutlichen Ausweitung der notwendigen Regelleistungsvorhaltung durch
Erhohung der installierten Leistungen von Windenergie und Fotovoltaik kompensieren. Erst ab

EE-Anteilen iiber 30 % an der Stromversorgung ist bis 2020 mit einer Ausweitung der

4 Vgl.z B. DEWI/ E.ON Netz / EWI / RWE TSO Strom / VET (2005), EWI / IE / RWI (2004).
5 Vgl. consentec/r2b (2010).
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notwendigen Regelleistungsvorhaltung zu rechnen. Diese Zunahmen der notwendigen
Regelleistung beschranken sich dabei im Wesentlichen auf Minutenreserve oder Reserven
vergleichbarer Qualititen. Erh6éhungen im Bereich der Sekundarregelleistung sind nicht
absehbar.

Die Ergebnisse zur Angebotssituation bei Regelleistung zeigen, dass die Zunahme von Perioden
mit geringer konventioneller Kraftwerksleistung am Netz, mit zunehmender Durchdringung des
Energiesystems mit Erneuerbaren Energien, ceteris paribus insbesondere bei der negativen
Regelleistungsvorhaltung zu erheblichen 6konomischen Implikationen fiihrt. Es erhéhen sich
sowohl die Preise fiir die Vorhaltung von positiver als auch negativer Regelleistung. Die
kritischeren Situationen mit erheblichen Verzerrungen der Preissignale auf den
Wettbewerbsmarkten treten allerdings durch die negative Regelleistungsvorhaltung ein. Dieses
ist eine Konsequenz der bisher genutzten Potentiale fiir die Vorhaltung von Regelleistung. Bei
der positiven Regelleistungsvorhaltung konnen, neben konventionellen Kraftwerken im
Teillastbetrieb (sog. ,spinning reserve) und Pumpspeicherkraftwerken, sowohl industrielle
Verbraucher als auch offene Gasturbinen im Stillstand - als sog. ,stand-by‘-Reserve im Bereich
der Minutenreserve - genutzt werden. Der Anbieterkreis bei negativer Regelleistung ist unter
den heutigen Rahmenbedingungen auf konventionelle Kraftwerke im Betrieb mit Nennleistung
oder Teillast (sog. ,spinning reserve‘) und Pumpspeicherkraftwerke beschrankt. Industrielle
Verbraucher haben eine deutlich geringere Bedeutung in diesem Marktsegment, da sie fiir die
Bereitstellung von negativer Regelleistung kurzfristig ihren Verbrauch erhéhen miissten. Dieses
hitte als Konsequenz, dass sie somit im ,Normalbetrieb’ unter ihrer Produktionskapazitit
arbeiten miissten. Vergleichbare Alternativen zu offenen Gasturbinen bei positiver Regelleistung
sind fiir die Vorhaltung von negativer Regelleistung momentan nicht verfiigbar. Speziell in
Zeiten geringer residualer Last, die bei einem Ausbau der Erneuerbaren Energien vermehrt
eintreten, und in denen die Strompreise zugleich gering oder sogar negativ sind, miissen daher
ggf. konventionelle Kraftwerke iiber ihrer technischen Mindestleistung am Netz gehalten
werden, um im Bedarfsfall abgeregelt werden zu konnen. Dieses fiihrt bei den
Kraftwerksbetreibern zu Verlusten auf dem Strommarkt, was mit erheblichen
Kompensationszahlungen fiir die Bereitstellung negativer Regelleistung verbunden ist. Diese
Interdependenzen kénnen zu Preissignalen auf den Wettbewerbsmarkten fiihren, die zumindest
im Bereich des effizienten Zubaus von Erzeugungsanlagen mit 6konomischen Verwerfungen

verbunden sind.

Bei einem Anteil der Erneuerbaren Energien im Bereich von 30 % an der Stromversorgung sind
mit Ausnahme einzelner Stunden, u.a. auch aufgrund der Konstanz der notwendigen
Regelleistungsvorhaltung durch Verbesserung der Prognosegiite fiir die Einspeisung von Strom
aus Windenergie- und Fotovoltaikanlagen, keine Grenzen der technischen Machbarkeit zu
erwarten. Es bestehen andererseits jedoch in diesem Bereich erhebliche Potentiale fiir die
verbesserte Integration der Erneuerbaren Energien, die bei den zu erwartenden

Preissteigerungen am Markt fiir negative Regelleistung ggf. auch erschlossen werden kénnten.
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3.4 Netzauslegung und Netzkosten

Fiir die Auslegung und - daraus folgend - die Kosten der Netze ergeben sich bei steigendem
Anteil Erneuerbarer Energien je nach Spannungsebene bzw. Funktion der Netze

unterschiedliche Anforderungen:

* Im Ubertragungsnetz fiihrt die Substitution konventioneller Erzeugung durch -
insbesondere aufgrund der Dargebotsabhingigkeit - regional konzentrierte EE-
Anlagen zu einer zunehmend lastfernen Erzeugung und damit zu erhdhtem

liberregionalen Transportbedarf.

= Fir die Verteilungsnetze ist vor allem die Vielzahl dezentraler EE-Anlagen
entscheidend. Diese haben zwar im Vergleich zu konventionellen Kraftwerken
geringe Einzelleistungen. Thr Anschluss an die bisher auf gerichtete Lastfliisse
orientierte Verteilungsnetze kann jedoch lokal erhebliche Verdnderungen der

Versorgungsaufgabe bewirken.

3.4.1 Ubertragungsnetze

Die Integrationsanforderungen Erneuerbarer Energien an das deutsche Ubertragungsnetz
waren bzw. sind Gegenstand umfangreicher Studien.6 Im Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG)?
wird die energiewirtschaftliche Notwendigkeit vorrangiger Netzausbauprojekte festgestellt und
ein entsprechender Bedarfsplan formuliert. Simulationsberechnungen der Autoren der
vorliegenden Studie8 haben ergeben, dass die Umsetzung der in der sog. dena-Netzstudie [, dem
EnLAG-Bedarfsplan sowie - im grenziiberschreitenden Bereich - dem Transmission
Development Plan von ENTSO-E konkret vorgesehenen Netzausbauprojekte zwar ausreicht, um
die bis 2020 erwartete EE-Erzeugung® aufzunehmen. Auch die technische Machbarkeit stellt
dabei keine Einschriankung dar, denn es wurde eine Umsetzung in konventioneller Drehstrom-
Freileitungstechnik simuliert. Der Umfang dieser Projekte macht jedoch deutlich, wie erheblich

die Integrationsanforderungen in diesem Bereich sind:
= Die vorgesehenen Netzausbauprojekte umfassen ca. 1.700 km Leitungstrassen.

= Die annuititischen Netzausbaukosten liegen in einer GrofRenordnung von
160 Mio. €2009.

Als Haupthindernis ist dabei die praktische Realisierbarkeit des Netzausbaus vor dem
Hintergrund der immer wieder beobachteten Genehmigungsschwierigkeiten zu sehen. Die
zeitgerechte Fertigstellung aller Projekte ist keineswegs sicher. Die mit dem
Ubertragungsnetzausbau verbundenen Kosten machen dagegen im Gesamtkontext der EE-

Folgekosten nur einen geringen Anteil aus.

6 Vgl. DEWI/ E.ON Netz / EWI / RWE TSO Strom / VET (2005), Dena (2007)
7 EnLAG (2009)
8  Vgl. Consentec/r2b (2010)

9  Dies gilt fiir die in Consentec/r2b (2010) betrachteten Szenarien mit einem EE-Ausbau bis zu 35 % (bezogen auf
dem Stromverbrauch) unter den dort getroffenen Annahmen bzgl. der energiewirtschaftlichen Randbedingungen.
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3.4.2 Verteilungsnetze

Dezentrale Erzeugung, aus z.B. an Nieder- oder Mittelspannungsnetze angeschlossenen EE-
Anlagen, wirkt der klassischen Lastflussrichtung - vom speisenden Umspannwerk oder
Ortsnetztransformator zu den Verbrauchern - entgegen. Bei entsprechend hohem
bundesweitem EE-Anteil und aufgrund der Heterogenitit des EE-Ausbaus inhomogener
Verteilung der Anlagen tritt lokal bzw. regional der Fall auf, dass die dezentrale Einspeisung die
lokale bzw. regionale Verbrauchslast so sehr iibersteigt, dass nicht mehr die Last- sondern die
EE-Einspeisungshohe auslegungsrelevant fiir die Verteilungsnetze wird. Dabei konnen je nach
regionalen Randbedingungen unterschiedliche technische Kriterien relevant sein, z.B. die
Strombelastbarkeit von Kabeln und Transformatoren oder die Einhaltung der vorgeschriebenen

Spannungsniveaus an den Verbraucheranschliissen.

In Consentec und r2b (2010) haben die Autoren der vorliegenden Studie abgeschéatzt, welche
Kostenwirkung die beschriebenen Effekte in den Verteilungsnetzen haben. Dabei wurden die -
durch die Anlagengrofien bedingte - Verteilung der EE-Anlagen auf Netzebenen, die regionale
Differenzierung aufgrund des jeweiligen Dargebots sowie Annahmen zur Heterogenitit des EE-
Ausbaus berticksichtigt, um eine Hochrechnung der bundesweiten Kosten vorzunehmen. Die so
ermittelten EE-bedingten Mehrkosten (Kostensteigerung von 2010 bis 2020) betragen fiir das
hier angenommene EE-Ausbauniveau zwischen 2 % (Niederspannungsebene) bis 13 %
(Umspannwerke Hoch-/Mittelspannung). In Summe ergibt sich ein Anstieg der annuititischen

Verteilungsnetzkosten von ca. 1,15 Mrd. €3009.

Trotz dieser im Vergleich zum Ubertragungsnetz erheblichen Netzausbaukosten sind in den
Verteilungsnetzen keine generellen Realisierungsschwierigkeiten zu erwarten. Insbesondere
besteht hier aufgrund der weitgehenden Verkabelung kein dem Ubertragungsnetz
vergleichbares Genehmigungs- und Akzeptanzproblem. Der wirtschaftliche Aspekt, d.h. die
langfristigen Netzkosten, stellt in Bezug auf die Verteilungsnetze somit die Hauptanforderung

bei der Integration der Erneuerbaren Energien dar.

3.5 Lokale Systemdienstleistungen

Zur Gewahrleistung eines stabilen Systembetriebs muss jederzeit eine Vielzahl technischer
Anforderungen erfiillt sein. Hierzu zahlt die stindige Ausbalancierung von Erzeugung und
Verbrauch im Gesamtsystem, die bereits oben in Abschnitt 3.3 diskutiert wurde. Neben dieser
,globalen“ Anforderung sind weitere Aspekte zu beachten, die aus technischen Griinden nur

durch lokal verteilte Systemdienstleistungen erfiillt werden konnen.10

= Blindleistung - Der Transport von Wirkleistung tiber Drehstromnetze erfordert
eine kontrollierte Bereitstellung sogenannter Blindleistung. Durch die Steuerung der

Hohe und die geografische Verteilung der Blindleistungseinspeisung wird

10 Genau genommen hat auch die Regelenergielieferung einen lokalen Aspekt, denn sie verursacht zusatzliche
Stromfliisse, so dass bei Vorliegen akuter Engpésse geografische Einschrankungen bzgl. der Erbringungsorte
gemacht werden miissen. Insofern stellt dies keine eigenstdndige Integrationsanforderung fiir Erneuerbare
Energien dar, sondern kann als Unteraspekt der Bereiche ,Ausgleich von Bilanzungleichgewichten“ und
,Netzauslegung und Netzkosten“ (Ubertragungsnetz) angesehen werden.
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sichergestellt, dass sich ein Spannungsniveau mindestens innerhalb der betrieblich
zuldssigen Bandbreite, idealerweise (zur Minimierung der Ubertragungsverluste)
auf einem ausgeglichenen hohen Niveau einstellt. Dies ist insbesondere im
Ubertragungsnetz von grofer Bedeutung, da dieses einerseits das Bezugsniveau der
Spannung fiir die unterlagerten Netze vorgibt und andererseits die Spannung in den
Verteilungsnetzen durch Nutzung der sog. Stufensteller an den Transformatoren

justiert werden kann.

Da Blindleistung weder tiber grofde Distanzen noch iiber Transformatoren hinweg
gut transportiert werden kann, muss sie direkt ins Ubertragungsnetz und in
angemessener geografischer Verteilung - die sich je nach Netzbelastungssituation
dndert - eingespeist werden. Als Blindleistungsquellen dienen {iblicherweise
Kraftwerke, die im Betrieb zuséatzlich zu ihrer Wirkleistungserzeugung Blindleistung
innerhalb bestimmter Grenzen einspeisen konnen. Im normalen (d. h. hier: nicht
wegen Systemdienstleistungen eingeschrankten) Marktumfeld trifft der
Kraftwerksbetreiber auf Basis der von seinem Erzeugungsportfolio zu erzeugenden
Wirkleistung die Einschaltentscheidungen, wiahrend der Ubertragungsnetzbetreiber,
aus dem Pool der jeweils in Betrieb befindlichen Kraftwerke, die benotigte
Blindleistung kraftwerksscharf abruft.

Bislang sind die direkt ans Ubertragungsnetz angeschlossenen Kraftwerke in
Deutschland so gleichmafig verteilt, dass die individuellen Einschaltentscheidungen
ihrer Betreiber nicht zu Einschrankungen beim Abruf von Blindleistung fithren. Im
Zuge des EE-Ausbaus findet jedoch eine strukturelle Veridnderung des
Erzeugungsparks statt. Zum einen hat der EE-Ausbau aufgrund der
Dargebotsabhangigkeit (Windenergie und Fotovoltaik) deutliche geografische
Schwerpunkte. Zum anderen bilden die EE-Anlagen - abgesehen von grofien
Windparks - vergleichsweise kleine Einheiten, die an die Verteilungsnetze
angeschlossen werden. Bei sukzessiver Substitution konventioneller Kraftwerke
durch EE-Anlagen kann somit - bei Annahme eines ausschlief3lich marktbasierten
Einsatzes der konventionellen Erzeugung - vor allem in Siiddeutschland ein

struktureller Mangel an Blindleistungsquellen entstehen.

Es kann daher notwendig werden, dass ein betroffener Ubertragungsnetzbetreiber
den Betrieb bestimmter konventioneller Kraftwerke anordnet, um die zur Wahrung
der Systemsicherheit lokal erforderliche Blindleistungsbereitstellung zu
gewahrleisten. Hierdurch wiirden zunachst konventionelle Kraftwerke an anderen
Orten substituiert, oder — wenn dies aufgrund der erforderlichen Mindestleistungen

nicht weiter moglich ist - es miisste Erzeugungsmanagement erfolgen.

Mittelfristig bestiinde fiir den Ubertragungsnetzbetreiber die Alternative, dezidierte
Netzbetriebsmittel zur Blindleistungsbereitstellung (Spulen oder Kondensatoren
bzw. entsprechende leistungselektronische Betriebsmittel) zu installieren. Dabei
miisste jedoch kritisch abgewogen werden, ob bzw. zu welchen Gesamtkosten diese

die Anforderungen bzgl. Umfang und Flexibilitit (angesichts der zunehmend
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fluktuierenden Netzbelastungssituation aufgrund der EE-Erzeugung und des
grenziiberschreitenden Stromhandels) erfiillen konnen. Dies erscheint vor allem
deshalb zumindest fraglich, weil die lokale Vorhaltung von Kurzschlussleistung

(s. folgender Punkt) hierdurch nicht unterstiitzt wird.

= Kurzschlussstrom - Im Falle eines Kurzschlusses speisen die Erzeugungsanlagen
aufgrund der niedrigen Impedanz der Fehlerstelle kurzzeitig einen, gegeniiber dem
Normalbetrieb, deutlich erhéhten Strom ein. Hohe Kurzschlussstrome sind zum
einen wichtig, um die Funktion der Schutzeinrichtungen sicherzustellen. Sind sie zu
gering, kann nicht mehr eindeutig zwischen Betriebs- und Kurzschlussstrom
unterschieden werden. Zum anderen gewdhrleisten sie die Spannungsstabilitdt im
Fehlerfall. Bei zu geringem Kurzschlussstrom sinkt die Spannung in der kurzen Zeit
bis zur Schutzabschaltung regional stark ab, wodurch die Gefahr von
kaskadenartigen Sicherheitsabschaltungen von Erzeugungsanlagen bis hin zum
Blackout entsteht.

Wie die Blindleistung miissen auch Kurzschlussstromquellen geografisch verteilt
und in der bendtigten Spannungsebene vorgehalten werden. Aufgrund der
strukturellen Verdnderungen des Erzeugungsparks im Zuge des EE-Ausbaus
entstehen somit &hnliche Anforderungen an den Betrieb konventioneller
Kraftwerke. In Bezug auf die Kurzschlussstrome sind diese Anforderungen aus zwei
Griinden noch verschirft: Erstens konnen selbst an das Ubertragungsnetz
angeschlossene EE-Anlagen nur einen geringen Beitrag zum Kurzschlussstrom
liefern, weil dieser aufgrund ihrer Umrichter auf den Nennstrom beschrankt ist,
wahrend Synchrongeneratoren konventioneller Kraftwerke ein Vielfaches ihres
Nennstroms als Kurzschlussstrom liefern konnen. Zweitens stehen keine
Netzbetriebsmittel als potenzielle Alternative zur Erfiillung der Anforderungen zur
Verfligung.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass insbesondere zur Sicherstellung eines geniigend
hohen Kurzschlussstromniveaus (und damit gleichzeitig zur Gewahrleistung der erforderlichen
Blindleistungseinspeisung) jederzeit eine Mindestmenge an konventionellen Kraftwerken, mit
Anschluss an das Ubertragungsnetz und ausgewogener geografischer Verteilung,
synchronisiert!! sein muss. Dies war und ist bisher aufgrund der vorherrschenden Struktur des
Erzeugungsparks ,automatisch“ erfiillt. Mit zunehmendem EE-Ausbau kann es dagegen
erforderlich werden, die Erfiillung dieser Bedingung durch explizite ortsspezifische Anordnung

des Kraftwerksbetriebs (sog. ,must run‘-Betrieb) sicherzustellen.

11 Die erzeugte Wirkleistung bei gleichbleibender Blindleistungsbereitstellung und Spannungsstiitzung ist dabei
unerheblich, da die Kraftwerke ggf. in Teillast betrieben werden kénnen.
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3.6 Integrationsanforderungen durch den
Ausbau der Erneuerbaren Energien und Ziele

der Verordnungsermachtigung

Die sich aus dem Ausbau der Erneuerbaren Energien ergebenden Integrationsanforderungen,
die in den vorherigen Abschnitten dieses Kapitels dargestellt wurden, sind in den einzelnen
Bereichen - Lastdeckung, Netze und Systemdienstleistungen - von unterschiedlicher Bedeutung.
Sie ergeben sich einerseits aus der Notwendigkeit einer 6konomischen Optimierung des
Energiesystems zur Aufrechterhaltung einer preisgiinstigen und verbraucherfreundlichen
Stromversorgung. Andererseits besteht die Notwendigkeit einer Anpassung der Infrastruktur
zum Abtransport der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien von den Erzeugungsregionen

in die Verbrauchsregionen.

Wesentliche Aspekte der Integrationsanforderungen werden in der Verordnungsermachtigung
zur Schaffung einer Rechtsverordnung geméafd § 64 Absatz 1 Nr. 6 EEG (2009) aufgegriffen. Als

konkrete Vorgaben fiir die Ziele enthalt diese

e Verstetigung der Stromeinspeisung aus Erneuerbaren Energien;

e Bedarfsgerechte Einspeisung des Stroms aus Erneuerbaren Energien;

e Verbesserte Markt- und Netzintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien;

e Schaffung von Voraussetzungen fiir die Teilnahme (der Erneuerbaren Energien) am

Regelenergiemarkt.

Dabei konzentriert sich die Verordnungserméichtigung auf den eigenstindigen Beitrag der
Erneuerbaren Energien zur Erfiillung der Integrationsanforderungen. Alternative Moglichkeiten,
wie die Ausweitung bestehender Speichertechnologien, die Forderung neuer
Speichertechnologien oder die Erschlieffung von Flexibilititen auf der Nachfrageseite, werden
nicht explizit genannt. Weitere Optionen insbesondere im Netzbereich, wie die Schaffung einer
entsprechenden Netzinfrastruktur zur Gewahrleistung der Abnahmegarantie durch
entsprechenden Netzausbau, werden bereits durch § 9 EEG(2009) abgedeckt.

Die Verordnungsermichtigung zielt konkret auf den Betrieb der Anlagen ab. Sie soll optional
zum Festpreisvergiitungsmodell des EEG (inklusive der Direktvermarktung) entsprechende
Anreize setzen. Daraus folgt, dass Investoren und Anlagenbetreiber alternativ im
Festpreisvergiitungsmodell verbleiben kdnnen. Anreize beziiglich eines ,optimalen” Zubaus der
unterschiedlichen Technologien zur verbesserten Nutzung von Ausgleichseffekten zwischen den
einzelnen EE-Technologien, einer verstiarkten Orientierung am Bedarf oder an der Netzsituation
konnen somit nur zusatzlich oder optional gesetzt werden. Da das Festpreisvergiitungsmodell
des EEG allerdings weiterhin als Instrument der Technologieférderung, unter Gewahrleistung
von entsprechend hoher Investitionssicherheit, Technologie spezifische Unterschiede der
Kosten durch differenzierte Vergiitungssatze beriicksichtigt, kann dieses nur begrenzt bei der

Auslegung der Anlagen oder der Standortwahl der Anlagen Anreize setzen.

Als Bewertungsmaf3stdbe sowohl des folgenden Kapitels 3, bei der Bestimmung der Potentiale in
Bereich der Erneuerbaren Energien und alternativer Potentiale, als auch im Kapitel 4, bei der

Analyse der Modellvorschlage zur Umsetzung der Verordnungserméachtigung, wird vorrangig
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auf die in der Verordnungsermachtigung genannten Ziele abgestellt. Zusatzliche Aspekte finden

allenfalls als Unterziele Beriicksichtigung.

Zur Beurteilung der Zielkonformitat sind eine Konkretisierung und Interpretation der einzelnen

Ziele der Verordnungsermachtigung erforderlich.

Das Ziel einer Verstetigung der Einspeisung aus Erneuerbaren Energien ist ein erster Schritt
in Richtung bedarfsgerechter Einspeisung. Eine Verstetigung der Einspeisung kann
insbesondere fiir die volatile Einspeisung aus Windenergieanlagen und ggf. aus
Fotovoltaikanlagen einen positiven Beitrag im Elektrizitdtsversorgungssystem leisten. Dieses
gilt sowohl in den Bereichen sichere Deckung der Jahreshdchstlast, Entwicklung der residualen
Last, Ausgleich von Bilanzungleichgewichten als auch in den Ubertragungs- und
Verteilungsnetzen. Das setzt jedoch entweder konstruktive Verdanderungen an den Anlagen oder
eine Verdnderung beziiglich der regionalen Anlagenverteilung voraus. Bei Windenergieanlagen
konnten konstruktive Veranderungen zu anderen Leistungskennlinien mit dem Ziel einer
Vergleichmafligung der Einspeisung fithren. Das wiederum ist mit einem Verzicht einer
Ertragsoptimierung der Anlagen verbunden. Andererseits konnte eine Verstetigung der
Windenergieeinspeisung iliber eine Veranderung der regionalen Verteilung der
Anlagenstandorte erreicht werden. Dieses wiirde ceterris paribus zu einer Erhéhung der
notwendigen Férderung fiihren, um den gleichen Energieertrag zu erhalten. Uber eine stirkere,
als bereits im EEG implementierte, Differenzierung der Fordersiatze von Windenergieanlagen
nach Standorten koénnte dies grundsitzlich implementiert werden. Vergleichbares gilt fiir
Fotovoltaikanlagen. Eine weitere grundséatzliche Moglichkeit fiir eine Verstetigung besteht durch
Veranderungen der Zusammensetzung des Energietragermixes bei EEG-Anlagen. Dabei kdnnen
sowohl Ausgleichseffekte zwischen Anlagentechnologien als auch eine Verlagerung der
Forderung auf EEG-Anlagen mit einer kontinuierlichen Einspeisecharakteristik zu einer
Verstetigung der Einspeisung im Aggregat fiihren.

Inwiefern eine Verstetigung der Einspeisung von EEG-Anlagen durch zuvor genannte Optionen
im Rahmen einer Kosten-Nutzen-Analyse Vor- und Nachteile aufweist, ist jedoch nicht
Gegenstand der nachfolgenden Betrachtungen. Die zuvor genannten Optionen gehen jedoch
deutlich iiber den Rahmen der Verordnungsermachtigung, die wie zuvor dargestellt als
Erganzung zu den vorhandenen Regelungen des EEG konzipiert ist, hinaus. Der Fokus der
Verordnungsermdachtigung liegt auf der Integration durch Anpassung der Einspeisung von EEG-

Anlagen im Betrieb.

Ein wesentlicher Ansatzpunkt ist das Ziel der bedarfsgerechten Einspeisung. Bei einer
bedarfsgerechten Einspeisung von EEG-Anlagen kann, wie bereits zuvor bei den
Integrationsanforderungen dargestellt, auf drei Aspekte der Elektrizititsversorgung abgezielt

werden:

Ausgleich von Angebot und Nachfrage auf dem Elektrizitdtsmarkt: Dieser Aspekt zielt auf die
Verlagerung von Stromerzeugung durch EEG-Anlagen in Zeiten einer hohen (residualen)
Nachfrage ab, in denen Alternativoptionen zur Deckung der Nachfrage zugleich mit hohen
Kosten verbunden sind. Im wettbewerblichen europdischen Binnenmarkt fiir Elektrizitat wird

dieses durch die stiindlichen Strompreise am Grofdhandelsmarkt effizient abgebildet. Die
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Strompreise als Knappheitssignale berticksichtigen dabei sowohl die Hohe und Preiselastizitat
der Nachfrage, die Verfiigbarkeit und Kosten alternativer Erzeugungsoptionen als auch die

Import- und Exportméglichkeiten zum Ausland.

Vermeidung und Verringerung von Netzengpdssen: Dieser Aspekt beriicksichtigt die
Netzgebundenheit der Elektrizitatsversorgung und die Problematik der Konzentration von EEG-
Anlagen in einzelnen Netzgebieten und Regionen. Neben der Notwendigkeit eines bilanziellen
Ausgleichs von Angebot und Nachfrage in einem Gebiet muss auch die Infrastruktur gegeben
sein, um regionale Ungleichgewichte innerhalb des Gebietes iiber Stromtransporte
auszugleichen. Dieses kann sowohl in den Bereichen der Ubertragungsnetze als auch im Bereich
der Verteilungsnetze zu der Gefahr von Netzengpassen fiihren. Wie in Abschnitt 3.4 erlautert, ist
ein Netzausbau in beiden Bereichen unter Kostengesichtspunkten in der Regel die effizienteste
Moglichkeit, Netzengpadsse zu beseitigen. Bedarfsgerechte Einspeisung von Erneuerbaren
Energien bedeutet folglich in diesem Zusammenhang, dass bei Verzéogerungen beim Netzausbau
- insbesondere im Ubertragungsnetz - eine Verlagerung der Einspeisung von Erneuerbaren
Energien von Zeiten mit Netzengpdssen in Zeiten, in denen Abtransportmdéglichkeiten in
ausreichendem Umfang vorhanden sind, stattfindet. Sog. Einspeisemanagement von EEG-
Anlagen kann hierdurch ggf. reduziert werden. In diesem Zusammenhang kann sich die
Problematik ergeben, dass Anreize zur Vermeidung und Verringerung von Netzengpassen und
die Pflicht zum Netzausbau gemaf § 9 EEG(2009) in gewissem Widerspruch zueinander stehen.

Bereitstellung von Systemdienstleistungen: Dieser Aspekt zielt darauf ab, dass durch
Erzeugungsanlagen, neben der reinen Elektrizitatserzeugung, weitere Systemdienstleistungen,
wie z. B. Blindleistungsbereitstellung und Spannungsstiitzung sowie insbesondere Regelleistung
unterschiedlicher Qualitdten, zur Verfiigung gestellt werden miissen. Insbesondere die
Bereitstellung von Regelleistung ist bei der bedarfsgerechten Einspeisung im Sinne der
Verordnungsermachtigung zu beriicksichtigen. Da wettbewerbliche Markte fiir Regelenergie der
unterschiedlichen Qualititen bestehen, kdnnen die sich dort ergebenden Preise als effiziente
Signale betrachtet werden, um den Bedarf einerseits innerhalb der Regelenergiemarkte und
andererseits zwischen den Regelenergiemirkten und dem GrofRhandelsmarkt fiir Strom
widerzuspiegeln. Das Ziel der Schaffung von Voraussetzung fiir die Teilnahme am
Regelenergiemarkt ist also bereits als Teilaspekt der bedarfsgerechten Einspeisung von EEG-

Anlagen im Hinblick auf die Bereitstellung von Systemdienstleistungen abgedeckt.

Zusatzlich definiert die Verordnungsermachtigung das Ziel einer verbesserten Marktintegration.
Dieses Ziel geht {iber die zuvor beschriebenen Aspekte einer zukiinftigen

Integrationsanforderung hinaus.

Zwar sind wesentliche Aspekte des Ziels einer verbesserten Marktintegration bereits durch
die bedarfsgerechte Einspeisung insbesondere im Hinblick auf einen Ausgleich von Angebot und
Nachfrage am Elektrizititsmarkt abgedeckt. Zusdtzlich sind allerdings Aspekte zu
beriicksichtigen, die die Vorbereitung der Betreiber von Anlagen auf Basis Erneuerbarer
Energien auf den Wettbewerb bzw. die Teilnahme am Wettbewerbsmarkt betreffen. Dieses
resultiert aus der grundsatzlichen Ausrichtung des EEG als Instrument einer

Technologieforderung mit dem Ziel, EE-Technologien wettbewerbsfdhig zu machen. Ist die
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Wettbewerbsfahigkeit erreicht, sollen die Technologien eigenstindig am Markt bestehen. Zu
diesem Zeitpunkt miissen Investoren und Anlagenbetreiber die Investitions- und
Vermarktungsrisiken erkennen und absichern. Im Bereich von Investitionen betrifft dieses die
Finanzierung. Im Bereich der Vermarktung sind bei einer Eigenvermarktung eigene Prognosen
der Einspeisung, Fahrplananmeldungen, eine Handelsanbindung und ggf. eine Absicherung von
Risiken iiber Terminmarktgeschifte erforderlich. Hierzu ist entweder der Aufbau von ,know
how* bei den Betreibern von EEG-Anlagen oder die Schaffung von geeigneten Strukturen (z. B.
Vermarktungsgemeinschaften oder die Nutzung von bestehenden Handelsgesellschaften als

Intermediare) erforderlich.

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die Ziele der Verordnungserméachtigung
weitgehend mit den zuvor dargestellten und ermittelten Integrationsanforderungen kompatibel
sind. Sowohl die bedarfsgerechte Einspeisung in Bezug auf Ausgleich von Angebot und
Nachfrage, in Bezug auf verbesserte Netzintegration als auch in Bezug auf den Ausgleich von
Bilanzungleichgewichten (Regelleistungsvorhaltung) greift die Verordnungserméachtigung auf.
Zusatzlich wird der Aspekt der sukzessiven Heranfiihrung der Erneuerbaren Energien an den
Wettbewerbsmarkt in der Verordnungsermdichtigung beriicksichtigt, der fiir das EEG als
Instrument der Technologieforderung in der langeren Frist von wesentlicher Bedeutung ist.
Zugleich ergibt sich aus der Optionalitdt bzw. Ergdnzung der Verordnungsermachtigung zum
Festpreisvergiitungsmodell des EEG, dass die Anreize des Beitrags der Erneuerbaren Energien
wesentlich auf den Betrieb und nicht den Zubau von EEG-Erzeugungsanlagen ausgerichtet sind.
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4 Potentiale fiir eine optimierte Integration
Erneuerbarer Energien

Die Verordnungsermachtigung verfolgt das Ziel, Potentiale fiir einen eigenstindigen Beitrag der
Erneuerbaren Energien bzgl. der Integration nutzbar zu machen. Dieses erfordert neben der
Analyse der Integrationsanforderungen, dem Fokus des vorherigen Kapitels, eine Einordnung in
bestehende und zukiinftige alternative Potentiale. Zu diesem Zweck erfolgt in den folgenden
Abschnitten eine Analyse bestehender Potentiale, speziell von Flexibilisierungspotentialen des
konventionellen Kraftwerksparks, Potentialen bei der Ubertragungsfihigkeit der Netze und
Potentialen bei (Pump-)Speicherkraftwerken, sowie zukiinftige, absehbarer Potentiale, speziell
im Bereich der Nachfrageseite, neuer Speichertechnologien und der Netze. Es wird das jeweilige
Potential sowie dessen Nutzen in Bezug auf die zukiinftigen Integrationsanforderungen bei
Ausbau der Erneuerbarer Energien untersucht. Anschlieflend erfolgt eine Analyse der
Moglichkeiten und Grenzen Erneuerbarer Energien, einen eigenstindigen Beitrag in den
unterschiedlichen Bereichen zu leisten. AbschlieRend wird ein zusammenfassender Uberblick
liber die unterschiedlichen Integrationspotentiale gegeben.

4.1 Analyse der bestehenden Potentiale

4.1.1 Flexibilisierung des konventionellen

Kraftwerksparks

Flexibilisierungspotentiale

Im Bereich der Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks sind einerseits Potentiale

bei bestehenden Anlagen und andererseits Potentiale bei neuen Anlagen zu unterscheiden.

Bei bestehenden Anlagen sind sowohl der Standort vorgegeben als auch die Flexibilitdt beim
Einsatz der Anlage, z.B. im Hinblick auf Dauer eines Anfahrvorgangs, der technischen
Mindestlast und des Leistungsgradienten, da diese Aspekte weitgehend von der technischen
Auslegung in der Errichtungsphase der Anlage bestimmt werden. Potentiale zur Flexibilisierung
von Bestandskraftwerken ergeben sich im Wesentlichen durch die Errichtung von
Warmespeichern bei KWK-Anlagen sowie ggf. bei umfangreichen Retrofit-Mafdnahmen. Hierbei
sind auch Mdglichkeiten der Erganzung der Anlagen u. a. durch Vorschaltgasturbinen, wie sie
z. B. an zwei Blocken des Braunkohlekraftwerks Weisweiler vorgenommen wurden, eine Option,

um die Einsatzmoglichkeiten von Bestandsanlagen zu erweitern.

Bei neuen Anlagen kann zusatzliche Flexibilitit bereits bei der Auslegung erreicht werden. Bei
KWK-Anlagen kann neben der Errichtung von Waiarmespeichern flexiblen Entnahme-
Kondensationskraftwerken gegeniiber Gegendruckanlagen der Vorzug gegeben werden. Ggf.
kann speziell bei Erweiterung des Warmeversorgungsgebiets und Zubau von Anlagen die
Flexibilitit im Anlagenportfolio gesteigert werden, indem geeignete Ergdnzungen zu
bestehenden Anlagen getdtigt werden. Zugleich kann die Flexibilitit von Kondensation-

Kraftwerken zur reinen Stromerzeugung durch eine Verringerung der technischen
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Mindestlasten, eine Erhohung der Lastgradienten sowie eine kiirzere Dauer bei
Anfahrvorgingen erhoht werden. Dies setzt in der Regel die Verwendung von geeigneten
Materialien, z.B. entsprechenden Stdhlen fiir schnelle Lastinderungsgeschwindigkeiten und
hohe Geschwindigkeiten bei An- und Abfahrvorgingen, voraus. Haufig ist dies mit zusatzlichen
Kosten verbunden. Die ErschlieRung von Flexibilititen bei neuen Kraftwerken ist
definitionsgemafd nur im Rahmen von Neu- und Ersatzanlagen moglich, so dass das Potential

vom Neu- und Ersatzbedarf im jeweiligen Zeitraum abhéngig ist.

Gleiches gilt fiir Flexibilitaten, die sich durch Verdnderung der gewahlten Anlagentechnologien
im Kraftwerkspark ergeben. Insbesondere eine Verschiebung der Anteile von
Grundlastkraftwerken  (Kernkraftwerke  und  Kohlekraftwerke) zu  Mittel- und
Spitzenlastkraftwerken (Erdgas-GuD-Anlagen und offene Gasturbinen), die aus 6konomischer
Sicht Vorteile bei hohen Anteilen insbesondere volatiler EE-Einspeisung mit sich bringen, fiihrt
in der Regel zugleich zu einer erhohten Flexibilitit beim Einsatz im Aggregat des

konventionellen Kraftwerksparks.

Integrationsnutzen bzgl. Erneuerbarer Energien

Ein Umbau und eine Anpassung des konventionellen Kraftwerksparks sind wesentliche
Elemente der Integration der Erneuerbaren Energien, solange diese nur in der Lage sind, einen
gewissen Anteil der Elektrizititsversorgung zu decken. Im Jahre 2020 werden gemaf3 Zielen des
EEG noch bis zu 70 % der Elektrizitatsversorgung durch konventionelle Kraftwerke erfolgen.
Sowohl aus o©konomischer als auch aus technischer Perspektive werden konventionelle
Kraftwerke somit eine wichtige Rolle bei der Integration der Erneuerbaren Energien und der

sicheren und zuverlassigen Elektrizitatsversorgung spielen.
= Bedarfsgerechte Einspeisung konventioneller Kraftwerke

Mit einer Erhéhung der Flexibilitat beim Betrieb im Rahmen von Anpassungen von
Bestandsanlagen, bei der konstruktiven Auslegung von Neuanlagen sowie der
Anpassung des Kraftwerksparks bei der Technologiewahl kénnen konventionelle
Kraftwerke im Bereich der sicheren Deckung der saisonalen Hochstlast, bei der
Deckung der residualen Last und der Vermeidung von Erzeugungsmanagement
einen wichtigen Beitrag zur optimalen Integration Erneuerbarer Energien ins
Elektrizitatsversorgungssystem Ubernehmen. Einerseits kann dieses aus
O0konomischer  Sicht durch vermehrten Zubau von  Spitzen- und
Mittellastkraftwerken als Ersatz fiir Grundlastkraftwerke erfolgen. Andererseits
sind insbesondere zusatzliche Flexibilisierungsmoglichkeiten bei warmegefiihrten
Anlagen ggf. ein wichtiger Beitrag. Verringerungen der technischen Mindestlast
sowie der Dauer von Anfahrvorgiangen kénnen speziell bei der Vermeidung bzw.
Verringerung von notwendigem Erzeugungsmanagement von EE-Anlagen dampfend
wirken, da sich die ,must run‘-Kapazitit, die ins Stromnetz aufgrund von
Anforderungen beziiglich Blindleistungsbereitstellung, Spannungshaltung und
Bereitstellung von Regelleistung einspeisen muss, verringert. Die Erschliefiung

zusatzlicher Flexibilititen wird durch (Erwartungen iiber) Preissignale auf den
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Wettbewerbsmarkten effizient angereizt, da sie im Falle ihres Einsatzes mit

erhohten Gewinnerwartungen der Betreiber und Investoren verbunden sind.
= Ausgleich von Bilanzungleichgewichten

Wie bei der bedarfsgerechten Einspeisung kann der Ausgleich von
Bilanzungleichgewichten durch eine Flexibilisierung des konventionellen
Kraftwerkparks deutlich effizienter - speziell im Hinblick auf die Integration
Erneuerbarer Energien - ausgestaltet werden. Durch eine Absenkung der
technischen Mindestlast und einer Erhohung der Lastgradienten kann ceteris
paribus jede einzelne Anlage mehr Regelleistung der entsprechenden Qualitat
bereitstellen. Bei einer Flexibilisierung von KWK-Anlagen durch die Integration von
Warmespeichern ist die Erschlieffung von zusatzlichen Angebotspotentialen fiir die
Regelleistungsvorhaltung moglich. Ein Umbau des Kraftwerksparks kann zu einer
Erhohung des Angebotspotentials fithren. Insbesondere bei vermehrtem Zubau von
offenen  Gasturbinen, die gleichermafien als Spitzenlastanlagen und
Reservekapazitaten genutzt werden koénnen, stehen in zahlreichen Stunden des
Jahres kostenglinstige Kapazitaten zur Bereitstellung von positiver Minutenreserve
zur Verfligung. Wie auf dem Strommarkt wird die Erschlieffung zusatzlicher
Flexibilitaten durch (Erwartungen iiber) Preissignale auf den Regelenergiemarkten
effizient angereizt, da diese auch hier mit erh6hten Gewinnerwartungen verbunden

sind.
= Verringerung von Netzengpassen und Vermeidung von Netzausbaubedarf

Grundsatzlich kann die Flexibilisierung des Kraftwerksparks auch einen Beitrag zur
Verringerung von Netzengpassen und zur Vermeidung des Netzausbaubedarfs
leisten. Durch entsprechend flexiblere Einsatzmoéglichkeiten kann bei
Netzengpissen die erforderliche Einspeiseleistung bei geringerer Mindestlast der
Anlagen sowie bei der Moglichkeit der Warmespeicherung von KWK-Anlagen in
Regionen mit Erzeugungsiiberschiissen starker abgesenkt werden. Dies erfordert
entsprechende Preissignale oder Regelungen zum Erzeugungsmanagement von
konventionellen Kraftwerken, die zusatzliche Flexibilitit nicht durch starkere
zwangsweise Absenkung gegeniiber unflexiblen Anlagen sanktionieren. Ggf. werden
ansonsten adverse Anreize gesetzt. Bei Kraftwerksneubauten kénnen zusatzliche
positive Integrationswirkungen in Bezug auf Ubertragungs- und - in geringerem
Umfang - Verteilungsnetze erzielt werden, wenn die Anlagen in Regionen gebaut
werden, in denen Erneuerbare Energien auf Grund der Dargebotsabhdngigkeit eine
untergeordnete Rolle spielen. Dieses setzt allerdings voraus, dass entsprechende
marktbasierte oder administrative Allokationssignale vorhanden sind. Andernfalls
konnen sich auch Situationen einstellen, in denen sich die Situationen von
Netzengpassen oder der erforderliche Netzausbaubedarf verscharfen. Hierbei ist

auch zu beriicksichtigen, dass sowohl marktbasierte als auch administrative
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Allokationssignale fiir die Standortwahl eine Vielzahl von weiteren Problemen

aufwerfen k6nnen.12

4.1.2 Ubertragungsfiahigkeit der Netze

Im Hinblick auf die Ubertragungsfihigkeit der Netze stellen die Integrationsanforderungen
Erneuerbarer Energien eine Verdnderung der Versorgungs- bzw. Ubertragungsaufgabe dar, wie
sie prinzipiell auch aufgrund anderer Ursachen (z.B. Bevdlkerungsentwicklung, Zu-
/Abwanderung von Industriebetrieben, Inbetriebnahme/Stilllegung von Kraftwerken) auftritt.
Allerdings koénnen Geschwindigkeit und Ausmafd dieser Veranderungen lokal und auch
tberregional erhebliche Auspragungen annehmen. Solange die Versorgungs- bzw.
Ubertragungsaufgabe dabei grundsitzlich durch konventionelle Netztechnik beherrschbar
bleibt, ist der ,klassische“ Netzausbau - also die Errichtung zusitzlicher und/oder die
Restrukturierung bestehender Netzbetriebsmittel - die nachstliegende Integrationsmafinahme.

Dies gilt fiir Ubertragungs- und Verteilungsnetze grundsitzlich in gleicher Weise.

Unterschiede bestehen zum einen hinsichtlich der Akzeptanz des Netzausbaus, die im
Ubertragungsnetz aufgrund der dort iiblichen Freileitungstechnik gering ist, wiahrend in den
Verteilungsnetzen die Kosten des Netzausbaus die dominierende Integrationsanforderung
darstellen (vgl. Abschnitt 3.4).

Zum anderen besteht im vermascht betriebenen Ubertragungsnetz die Méglichkeit, durch
lastflusssteuernde Betriebsmittel (z.B. Querregeltransformatoren) die Ausnutzung der
Ubertragungsleitungen  zu  vergleichmifigen und  dadurch  die  summarische
Ubertragungskapazitit zu erhohen. Dies ist allerdings in der Wirkung begrenzt und erfordert bei
zunehmender Anzahl solcher Elemente einen unter den Ubertragungsnetzbetreibern im In- und
Ausland koordinierten Einsatz, um durch fortlaufende Justierung die gewiinschte kumulierte
Wirkung und damit einen sicheren Netzbetrieb zu gewdhrleisten. In Verbindung mit den
erheblichen Kosten von Querregeltransformatoren erweist sich der Netzausbau als
wirtschaftlichere Alternative!3; jedoch kénnen bei dessen Verzogerung - z.B. bedingt durch
lange dauernde Genehmigungsverfahren - lastflusssteuernde Betriebsmittel, fiir eine
Ubergangszeit, die Integration weiterer EE-Anlagen in begrenztem Umfang ermoglichen.

4.1.3 (Pump)Speicherkraftwerke

Erweiterungspotentiale

Pumpspeicherkraftwerke sind die wirtschaftlichste Technologie zur Speicherung von
Elektrizitat, werden sowohl in Deutschland als auch in vielen Landern Europas und der Welt
betrieben und weisen in der Regel hohe Flexibilititen beim Einsatz auf. In Deutschland ist das
Potential fiir neue Pumpspeicherkraftwerke aufgrund geeigneter und genehmigungsfahiger
Standorte begrenzt. Neben einzelnen Planungen fiir Neubauprojekte gibt es weitere Projekte, die

speziell die Erhohung der Turbinen- und / oder Pumpleistung bestehender Anlagen im Auge

12 Vgl. z. B. Consentec/Frontier Economics (2008).
13 Vgl. IAEW/FGH/ISET (2007)
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haben. In der Schweiz und Osterreich werden aktuell zahlreiche Erweiterungs- und
Neubauplanungen fiir Pumpspeicherkraftwerke gepriift bzw. sind teilweise bereits in der
Realisierungsphase. Grundsitzlich kénnen diese ebenfalls zur Integration der Erneuerbaren

Energien in Deutschland bei entsprechender Netzinfrastruktur genutzt werden.14

Integrationsnutzen bzgl. Erneuerbarer Energien

Pumpspeicherkraftwerke konnen einen wichtigen Beitrag zur Integration der Erneuerbaren
Energien leisten. Als wirtschaftlichste Option der Speicherung von Elektrizitit und als
Technologie mit hohen Flexibilititspotentialen ist eine Ausweitung der Nutzung von
Pumpspeicherkraftwerken bei steigenden Anteilen Erneuerbarer Energien optimal geeignet. Der
zusatzliche Nutzen durch Erweiterungsmoglichkeiten ist allerdings aufgrund des

Ausbaupotentials begrenzt.
= Bedarfsgerechte Einspeisung

Pumpspeicherkraftwerke konnen nicht nur ihre Erzeugung kurzfristig an den
Bedarf anpassen, sondern zugleich in Situationen mit geringer Last und hoher
Einspeisung Erneuerbarer Energien giinstige oder iiberschiissige Energie, durch
Zwischenspeicherung und Erzeugung in Spitzenlaststunden, veredeln. Dieses fiihrt
implizit zu einer Erh6hung des Marktwerts von Stromeinspeisung aus Erneuerbaren
Energien und zugleich zu einer Erhéhung der Effizienz in der Stromerzeugung.
Dartiber hinaus leisten Pumpspeicherkraftwerke als Spitzenlastkraftwerke mit einer
hohen Verfiigbarkeit einen Beitrag zur sicheren Deckung der saisonalen Hochstlast.
Neben dem vorhandenen Ausbau- bzw. Erweiterungspotential in Deutschland
konnen bei der Integration der Erneuerbaren Energien grundsatzlich auch
Pumpspeicher im benachbarten Ausland einen wichtigen Beitrag leisten. Einerseits
setzt dieses allerdings voraus, dass ausreichend grenziiberschreitende
Stromiibertragungskapazititen vorhanden sind. Andererseits ist aus 6konomischer
Sicht zu bertcksichtigen, dass die Wertschopfung bei der Veredelung des Stroms im
Ausland erfolgt.

= Ausgleich von Bilanzungleichgewichten

Aufgrund der schnellen Anpassungsmoglichkeiten bei Erzeugung und Verbrauch
(hier: Pumpbetrieb) dienen Pumpspeicherkraftwerke als wichtige Lieferanten von
Regelleistung (insbesondere positive und negative Sekundarregelleistung). Sie
konnen in der Regel sowohl im Pump- als auch im Turbinenbetrieb freie Leistung in
den jeweiligen Markt bieten. Wie bei der bedarfsgerechten Einspeisung konnen
neben dem vorhandenen Ausbau- bzw. Erweiterungspotential in Deutschland auch

Pumpspeicher im benachbarten Ausland einen Beitrag in diesem Bereich leisten,

14 In zahlreichen Fillen werden die Ausbauplanungen in diesen Ldndern mit der energiewirtschaftlichen
Notwendigkeit im europdischen Binnenmarkt fiir Strom als auch mit der zunehmenden Wirtschaftlichkeit von
Pumpspeicherkraftwerken bei Ausbau volatiler Windstromerzeugung in Deutschland begriindet.
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wenn entsprechende Voraussetzungen im Hinblick auf das Netz und rechtliche

Rahmenbedingungen auf den Regelenergiemarkten gewahrleistet sind.
= Verringerung von Netzengpassen und Vermeidung von Netzausbaubedarf

Im Bereich der Verringerung von Netzengpiassen und Vermeidung von
Netzausbaubedarf miissten fiir Pumpspeicherkraftwerke neben ihren flexiblen
Einsatzmoglichkeiten insbesondere Zubau- und Erweiterungsmoglichkeiten an
kritischen, relevanten Standorten gegeben sein. Netzengpdsse und
Netzausbaubedarf werden momentan und auf absehbare Zeit wesentlich durch die
Windenergieeinspeisung im Norden und Nord-Osten getrieben. Insbesondere bei
Ausbau der Offshore-Windenergie diirfte diese Situation Bestand haben. Die
bestehenden Pumpspeicherkraftwerke befinden sich liberwiegend in der Stidregion
des Netzgebiets von 50Hertz Transmission GmbH und im Siiden Deutschland, im
Netzgebiet von EnBW Transportnetze AG. Ein substantielles Erweiterungs- oder
Neubaupotential in kritischen Netzregionen Norddeutschlands ist nicht gegeben, so
dass mit einer entlastenden Wirkung im Ubertragungsnetz, selbst bei Ausbau der
noch vorhandenen Potentiale, nicht zu rechnen ist. Gleiches gilt fiir die Realisierung
von Pumpspeicherkraftwerken in der Alpenregion, die ggf sogar zu einem
verstarkten Nord-Siid-Stromtransport fithren kann. In der Folge kommt es potentiell
zu einer Zunahme von Netzengpassen innerhalb Deutschlands und an den
jeweiligen Grenzen. Aufgrund des geringen Ausbaupotentials in Deutschland, das
zusatzlich regional konzentriert ist, sowie der hohen Leistung der Einzelanlagen, die
einen Anschluss an Ho6chst- oder Hochspannungsnetze erfordert, koénnen
Pumpspeicherkraftwerke auch in den Verteilungsnetzen nicht netzentlastend

wirken.
4.2 Analyse der zukinftigen Potentiale

4.2.1 Nachfrageseitige Potentiale

In Frage kommende Verbraucherkategorien

Die Elektrizitatsversorgung ist traditionell dadurch gekennzeichnet, dass Stromverbraucher ihre
Elektrizitatsnutzung freiziigig disponieren, wahrend das erforderliche Gleichgewicht von
Erzeugung und Last durch Nachfiihren der Erzeugung hergestellt wird. Viele elektrische

Verbraucher sind jedoch grundsatzlich mit einer gewissen zeitlichen Flexibilitidt einsetzbar.

Hierzu zahlen zum einen industrielle Grofsverbraucher, z. B. Elektrolyseanlagen der chemischen
Industrie. Diese stellen ihre Flexibilitit teilweise bereits heute den Netzbetreibern zur

Verfligung, indem sie am Minutenreservemarkt teilnehmen.1s

Zum anderen sind auch viele Kleinverbraucher zeitlich disponibel. Hierzu zdhlen u. a.

15 Die Praqualifikationskriterien des Minutenreservemarkts erlauben hierzu eine Poolung von Anbietern, um die
erforderliche Mindestleistung zu erreichen.
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= Kiihlgerate (in Haushalt und Gewerbe) - Diese zeichnen sich dadurch aus, dass ihre
Flexibilitit jederzeit besteht, keine Komforteinbufden bewirkt und durch die
Festlegung von Bandbreiten der einzuhaltenden Temperatur automatisch

parametrierbar ist;

= Waschmaschinen, Waschetrockner und Spiilmaschinen - Die Flexibilitit dieser
Gerite muss vom Benutzer nach dem Befiillen manuell aktiviert werden und besteht
darin, innerhalb einer vom Benutzer gewdhlten maximalen Zeitspanne einen im

Vergleich dazu kurzen Arbeitsgang - ggf. mit Unterbrechungen - zu absolvieren.16

Beiden o.g. Kategorien von Kleinverbrauchern ist gemeinsam, dass im Rahmen der jeweils
vorhandenen  Flexibilitit die elektrische Last grundsatzlich -  entsprechende
Kommunikationseinrichtungen vorausgesetzt - ferngesteuert werden kann. Dies ist eine
Grundvoraussetzung, um einen Integrationsnutzen bzgl. der im vorigen Kapitel diskutierten

Anforderungen zu erzielen.1?

In der jiingsten Zweit hat das Thema Elektromobilitdt aufgrund 6kologischer Aspekte, aber auch
durch den inzwischen erreichten Entwicklungsstand von Elektrofahrzeugen, erheblich an
Aktualitiat gewonnen. Bei zunehmender Durchdringung sind durch die - z. B. schwerpunktméaflig
tiber Nacht stattfindenden - Ladevorginge einerseits neue Integrationsanforderungen an die
Verteilungsnetze!8 zu erwarten. Andererseits sind die Ladevorgénge zeitlich disponibel, so dass
eine Flexibilitdt dhnlich der von Waschmaschinen etc. (s. 0.) besteht. Hinzu kommt, dass die
Fahrzeugbatterien prinzipiell als Energiespeicher auch zur Riickspeisung geeignet sind. Bei
geeigneter  Steuerung des  Ladeverhaltens  konnten  somit nicht nur die
Integrationsanforderungen der Elektrofahrzeuge gemindert werden, sondern diese als
steuerbare Verbraucher und ggf. Speicher sogar einen Beitrag zur Integration Erneuerbarer
Energien leisten. Allerdings ist gegenwartig noch nicht abzusehen, wann die Durchdringung mit

Elektrofahrzeugen ein diesbeziiglich relevantes Niveau erreichen wird.

Steuerungskonzepte

Zur zielgerichteten Nutzung der Flexibilitdten eines Kollektivs von Kleinverbrauchern bedarf es
neben einer ausreichenden Hohe des Potentials innovativer Steuerungskonzepte. Diese sind

16 Neben der Inkaufnahme der Zeitspanne (d.h. nicht kiirzest méglichem Durchlauf) treten hier ggf. weitere
Komforteinbuf3en auf, z. B. Knittern der Wasche. Hinzu kommen psychologische und versicherungstechnische
Aspekte durch den Verzicht auf die volle personliche Kontrolle tiber das Gerdt. Dies hat in bisherigen
Feldversuchen zu einer entsprechend geringen Akzeptanz bzgl. der Bereitstellung von Flexibilitdt durch diese
Haushaltsgerdte gefiihrt, vgl. IAEW/FGH/ISET (2007).

17 Prinzipiell sind auch weitere Verbraucher in Haushalten mit nennenswertem Anteil am Gesamtverbrauch - z. B.
Herd und Backofen - zeitlich disponibel. Sie haben jedoch eine interaktive Funktion und miissen daher stets
manuell bedient werden. Bei geniigenden finanziellen Anreizen, etwa durch untertdgliche Spreizung von
Stromtarifen, sind zwar eine zeitliche Verschiebung des Verbrauchskollektivs und damit ein Beitrag zur Glattung
der Lastganglinie denkbar. Allerdings erfordert dies in jedem Einzelfall eine Anpassung der Lebensgewohnheiten.
Selbst falls dies - wenn auch nur zu einem bestimmten Anteil - gelingt, so erscheint eine tiglich wechselnde
Anforderung, um situationsspezifisch Reserve zu erbringen oder zur Netzentlastung beizutragen, fiir diese Gerate
unrealistisch.

18 Die Gesamtlast des bundesweiten Kollektivs von Elektrofahrzeugen wird dagegen auch bei hohen
Durchdringungsgraden nicht zu einer erheblichen Erhohung des bundesweiten Stromverbrauchs fithren, so dass
die Integrationsanforderungen vorrangig in den Verteilungsnetzen zu erwarten sind.
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heute noch nicht als Standardlésungen verfiligbar; allerdings finden vielfaltige diesbeziigliche
Entwicklungen statt, die hiufig unter dem Sammelbegriff ,Smart Grids“ gefiihrt werden. In ihrer

Ausgestaltung unterscheiden sie sich z. T. erheblich.

Beispielsweise wird im Rahmen des von der EU geférderten Projekts ,ADDRESS“19 ein Konzept
entwickelt, gemafd dem sog. ,Aggregatoren die Flexibilitit von Verbrauchern (oder
Speicherbetreibern) vermarkten. Die Aggregatoren konnen prinzipiell beliebige Flexibilitats-
basierte Dienstleistungen - auch zeitgleich - erbringen (z.B. Reserve, regionale und lokale
Lastflussverlagerung) und ihren Kunden (z.B. Ubertragungs- und Verteilungsnetzbetreiber,
Bilanzkreisverantwortliche) dabei ggf. Servicequalitidten garantieren. An der Schnittstelle zu den
sLieferanten“ der Flexibilitit (z. B. Haushalte) muss geklart werden, wie die Flexibilitat jeweils
gemeldet und - durch geeignete Schaltelemente - aktiviert sowie schlussendlich abgerechnet
wird. Die Forschungen verfolgen den Ansatz, dass samtliche Prozesse grundsatzlich
marktbasiert ablaufen.

Dagegen zielt beispielsweise das Projekt ,Smart Watts“20 offenbar darauf, Flexibilitat auf der
Ebene der Bilanzkreise zusammenzufassen. Damit ist der Ansatz weniger komplex und damit
evtl. leichter umsetzbar, in der geografischen Differenzierung aber auch von geringerer

Wirkung.

Grundsatzlich gilt, dass mit zunehmender Anforderung an die geografische Differenzierung der
Flexibilititen von Kleinverbrauchern die Anforderungen an die Komplexitit der
Steuerungsmechanismen steigen und gleichzeitig eine groflere Anzahl an teilnehmenden
Verbrauchern erforderlich ist, um den erwiinschten Nutzen in relevanter Hohe und mit der
bendtigten statistischen Sicherheit zu erzielen. Dieser Zusammenhang schlagt sich auch in der
nachfolgenden Beurteilung der unterschiedlichen Aspekte eines moglichen Integrationsnutzens

nieder.

Voraussetzung fir Integrationsnutzen bzgl.

Erneuerbarer Energien

Im Folgenden werden die Voraussetzungen analysiert, unter denen nachfrageseitige
Optimierungspotentiale die Integration der Erneuerbaren Energien hinsichtlich der in Kapitel 3

diskutierten Anforderungen erleichtern kénnen.
= Voraussetzung fiir Integrationsnutzen bzgl. Ausgleich von Angebot und Nachfrage:

Die Flexibilisierung der Nachfrage ist fiir die Erh6hung des Wettbewerbs auf den
Strommarkten, der Versorgungssicherheit und der Markteffizienz von hoher
Bedeutung. In Zeiten von Kapazitatsverknappungen bzw. Kapazititsknappheiten
konnen Verbraucher, deren Zahlungsbereitschaft am geringsten und deren
Flexibilitit bei der zeitlichen Verlagerung von Stromverbrauch am Kosten
glinstigsten  ist, auf die Preissignale des Grofhandelsmarktes mit

Nachfragereduktionen reagieren. Dieses fiihrt einerseits zu einer Reduktion der

19 www.address.fp7.org

20 www.smartwatts.de
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Moglichkeiten der Ausiibung von Marktmacht und andererseits zu einer
volkswirtschaftlich optimalen Allokation des erzeugten Stroms sowohl bei Gefahr
von Kapazititsknappheiten als auch allgemein bei hohen Strompreisen. In
entsprechender Weise konnen die Verbraucher, die bei geringeren Strompreisen
den Strom effizient nutzen kénnen ihre Nachfrage entsprechend erhéhen. Hierdurch
leistet die Nachfrage einen eigenstandigen Beitrag zum Ausgleich von Angebot und
Nachfrage. Bei zunehmenden Preisschwankungen aufgrund einer Erhéhung der
Einspeisung aus Erneuerbaren Energien nehmen die Anreize fiir Verbraucher zu,
entsprechende Preisunterschiede zu nutzen und somit zugleich die Integration der
Erneuerbaren Energien zu erleichtern. Bei grofien industriellen Verbrauchern, die
ihren Strom vom Grofshandelsmarkt beschaffen, sind bereits heute entsprechende
Moglichkeiten vorhanden, soweit sie liber zeitliche Verlagerungsmoglichkeiten bei
Strombezug ohne Gefdhrdung des eigentlichen Produktionsprozesses verfligen. Bei
Gewerbekunden und privaten Haushalten setzt dieses einerseits variable Tarife
voraus, die an die Preise am Grofdhandelsmarkt gekoppelt sind, um entsprechende
Anreize zu setzen. Zugleich sind entsprechende Stromzahler, die den Verbrauch
stundenscharf erfassen und an den Versorger zur Abrechnung iibermitteln konnen,
erforderlich. Daneben sind zusatzlich Informationsmoglichkeiten liber das aktuelle
Preisniveau erforderlich, um den Kunden entsprechende Anreize zur Veranderung
ihrer Verbrauchsgewohnheiten zu libermitteln, oder es miissen intelligente Gerite
vorhanden sein, die ihren Verbrauch auf Basis von Preissignalen automatisch
anpassen bzw. verlagern. Insbesondere die Einfiihrung von E-Kfz bietet hier
langfristig ein Potential, da eine gewisse zeitliche Verlagerungsmdglichkeit - je nach
Umsetzungskonzept - bei der ,Betankung’ vorhanden ist. Um bis zum Jahr 2020
entsprechende Potentiale auf der Nachfrageseite insbesondere bei Gewerbe- und
Haushaltskunden nutzen zu koénnen, missen diese erst sukzessive entwickelt

werden.
Voraussetzung fiir Integrationsnutzen bzgl. Bilanzungleichgewichten:

Fir einen Beitrag zur Erbringung von Regelenergie ist vorrangig das
Gesamtkollektiv der disponiblen Verbraucher entscheidend. 2! Klein- und
Grofdverbraucher konnten, entsprechende Steuerungskonzepte vorausgesetzt,
freizligig gepoolt werden. Daher ist zu vermuten, dass dies das erste praktikable
Einsatzgebiet flir die Nutzung der Flexibilitit von Kleinverbrauchern sein wird,
wenn die o.g. ,Smart Grid“-Konzepte umsetzungsreif sind. Neben den
Steuerungskonzepten selbst sind allerdings noch weitere Herausforderungen zu
beachten. Zum einen kann die unter globalen Gesichtspunkten abgerufene
Lastverlagerung in Verteilnetzen zu lokalen Uberlastungen fiihren, etwa wenn dort

gerade hohe dezentrale Einspeisung vorliegt und durch den Abruf positiver

21
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Genau genommen findet die Regelung zwar auf Regelzonenebene statt, jedoch ist die Erbringung von Reserve
durch den Netzregelverbund flexibilisiert worden, so dass sie faktisch aggregiert liber das Gesamtgebiet der -
derzeit drei teilnehmenden - Regelzonen betrachtet werden kann.
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Regelleistung die kompensierende Verbraucherlast reduziert wird. Allerdings diirfte
dieser Effekt gerade bei zu Beginn noch geringer Teilnahmequote nur selten
auftreten. Die andere Herausforderung ist wirtschaftlicher Natur: Die
verbraucherseitigen Flexibilitdten treten im Markt gegen etablierte Reserveanbieter
(v.a. Betreiber konventioneller Kraftwerke) an. Die Anbieter verbraucherseitiger
Flexibilitdt miissen also einerseits konkurrenzfahige Regelenergiepreise erreichen,
gleichzeitig aber auf der Kostenseite den Verbrauchern geniigend hohe finanzielle
Anreize fiir ihre Teilnahme bieten. Dariiber hinaus miissen die Kosten fiir die
Schaffung der technischen Voraussetzungen auf Verbraucherseite gedeckt werden.

Es ist derzeit offen, wann diese Bedingungen erfiillt sein werden.
= Voraussetzung fiir Integrationsnutzen im Verteilungsnetz:

Im Verteilungsnetz leisten disponible Verbraucher dann einen Beitrag zur
Integration dort installierter EE-Anlagen, wenn sie die dadurch bedingte maximale
Riickspeisung in die iiberlagerte Netzebene so sicher reduzieren kénnen, dass sich

ein entsprechender Netzausbau eriibrigt.

Es liegt dabei in der Verantwortung des Verteilungsnetzbetreibers, dies
sicherzustellen, denn nur er kann abwigen, ob er zur Erfillung der
Netzanschlusspflicht (fiir die EE-Anlagen) auf Laststeuerung und/oder Netzausbau
zuriickgreift. Wie oben ausgefiihrt, muss der Netzbetreiber hierfiir nicht
zwangslaufig direkte Vertrdge mit den Verbrauchern abschlieflen, sondern kénnte
deren Flexibilitat auch indirekt tiber einen Aggregator kontrahieren, der dann -
basierend auf einer Einschdtzung seiner Kundenstruktur - auch ein

Wahrscheinlichkeitsniveau anbieten kann, zu dem die Flexibilitat verfiigbar ist.

Aus heutiger Sicht ist allerdings offen, ob und wann ein solches theoretisch
denkbares Konzept tatsachlich in der Praxis relevant werden kann. Neben der oben
bereits erwdhnten Herausforderung, tiberhaupt in grofem Umfang fernsteuerbare
Kleinverbraucher zu gewinnen, kommen hier noch weitere Herausforderungen
hinzu. Erstens muss nicht nur bundes- oder regelzonenweit eine ,kritische Masse"
an Teilnehmern bestehen, sondern diese miissen lokal konzentriert so zahlreich
sein, dass sich fiir den einzelnen Netzausschnitt - z. B. einen Mittelspannungsabgang
- ein relevantes Entlastungspotential ergibt. Dies erfordert eine deutlich hohere
Gesamtdurchdringung als die Erbringung von Regelleistung. Zweitens haben
Netzausbaumafénahmen aufgrund der langen Lebensdauer der Betriebsmittel einen
Planungshorizont von mehreren Jahrzehnten. Lokale Verbrauchsflexibilitdt wird im
Vergleich dazu vermutlich jeweils nur fiir relativ kurze Zeitraume kontrahierbar
sein. Es ist zu klaren, ob und wie trotzdem eine EE-bedingte Netzausbaumaf3inahme
sicher dauerhaft vermieden werden kann oder ob nur ein gewisser Aufschub zu
erreichen ist. Und drittens ist nicht nur die momentane Leistungshohe der
disponiblen Lasten relevant, sondern auch die erforderliche Dauer ihrer
Verschiebung. Phasen starker lokaler Windenergie- oder Fotovoltaikeinspeisung

konnen tber etliche Stunden andauern, wiahrend derer z. B. lokaler Stromverbrauch
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vorgezogen werden miisste. Dies ist bei einer konkreten Potentialbestimmung

Kritisch zu priifen.
= Voraussetzung fiir Integrationsnutzen im Ubertragungsnetz:

Die erforderliche geografische Auflosung, um durch Lastverlagerung die Belastung
des Ubertragungsnetzes beeinflussen zu kénnen, ist erheblich grober als in den
Verteilungsnetzen. Verbraucherseitige Flexibilitdt konnte daher in einem gewissen
Umfang regional gepoolt werden. Vor allem aber sind die Anforderungen hier
weniger absolut als im Verteilungsnetz, weil die Verbrauchssteuerung nicht alleine
bereits ausreichend sein muss, um einen Netzausbauschritt zu eriibrigen. Vielmehr
stehen dem Ubertragungsnetzbetreiber weitere kurzfristige Optionen wie z.B.
Redispatching zur Verfiigung, deren Kosten durch Nutzung verbraucherseitiger
Flexibilititen moglicherweise verringert werden konnten. Ein Integrationsnutzen
wdre hier also schon dann gegeben, wenn eine nennenswerte Unterstiitzung der

Lastflussbeeinflussung moglich wiirde.22

Allerdings bestehen auch hier vielfiltige Herausforderungen. Wie schon oben
beschrieben, kann die aus Sicht einer Partei (hier des Ubertragungsnetzbetreibers)
wiinschenswerte Verbrauchsinderung in den Verteilungsnetzen zu lokalen
Uberlastungen fithren. Zudem gilt im Ubertragungsnetz noch stirker als auf lokaler
Ebene, dass die Ursachen fiir hohe Netzbelastungen (z.B. starker Wind) langer
andauern als die maximale Zeitspanne der Flexibilitit aller teilnehmenden

Verbraucher; in solchen Fillen wird die Flexibilitat praktisch wertlos.23

4.2.2 Neue Speichertechnologien

Neben Pumpspeicherkraftwerken gibt es eine Reihe weiterer Technologien zur Speicherung von
Elektrizitat, (Bio-)Gas und Warme, die bei saldierter Betrachtung iiber Speicher und EE-Anlagen
prinzipiell zu einer zeitlichen Entkopplung der Stromerzeugung aus EE-Anlagen von Dargebots-
oder (Warme-)Nachfrage-bedingten Schwankungen beitragen konnen. Zur
Elektrizitatsspeicherung stehen neben - bereits grofdtechnisch erprobten — Druckluftspeichern
unterschiedliche Batterietechniken sowie Wasserstoffspeicherung zur Verfiigung oder sind in

der Entwicklung. Hierunter sind auch fiir kleine Einheiten geeignete Techniken.

Uber die gesamte Bandbreite der Speichertechniken besteht somit grundsitzlich die
Moglichkeit, einen Integrationsnutzen bzgl. Erneuerbarer Energien in Verteilungsnetzen, im

Ubertragungsnetz, beim Ausgleich von Angebot und Nachfrage und im Hinblick auf

22 Im Verteilungsnetz wird dagegen eine viel sicherere Wirkung der verbraucherseitigen Flexibilitdten bendtigt, um
Netzausbau zu vermeiden, weil (aufier Erzeugungsmanagement als Ultima Ratio) keine Eskalationsmoglichkeiten
bestehen.

23 Die Zeitspanne der Flexibilitit betrdgt in jedem Einzelfall und damit in erster Ndherung auch fiir das
Verbraucherkollektiv nur wenige Stunden (bei Kiihlgerdten eher weniger). So ist z. B. bei Waschmaschinen und
Elektroautos ein Zeitfenster ,iiber Nacht realistisch. Dauert eine Starkwindphase aber die ganze Nacht, so muss
die Energie fiir alle flexiblen Verbraucher vor Ende dieser Phase transportiert werden. Es ware dann also lediglich
eine Vergleichmafdigung der Belastung innerhalb der Nacht moglich, nicht hingegen eine Verschiebung in eine
windarme Phase.
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Bilanzungleichgewichte zu erzielen. Fiir die drei letztgenannten Aspekte waren auch grofiere
Einheiten, z. B. Druckluftspeicher (CAES), nutzbar.

Unabhédngig von der praktischen Realisierbarkeit eines Integrationsnutzens besteht die Frage
der Wirtschaftlichkeit. Fiir das Ubertragungsnetz wurde in IAEW/FGH/ISET (2007) 24
festgestellt, dass CAES dort keine wirtschaftliche Alternative zu einem Netzausbau darstellen.
Einer der Griinde hierfiir ist, dass im vermaschten Ubertragungsnetz eine punktuelle
Leistungsein- oder -ausspeisung selbst eine Leitung in unmittelbarer Ndhe nur zu einem
gewissen Anteil entlastet, so dass grofde Speicherleistungen erforderlich sind, um eine zum

Netzausbau dquivalente Wirkung zu erzielen.

Im Verteilungsnetz gilt diese Einschrankung aufgrund der dort tiblicherweise strahlenférmig
betriebenen Netzstrukturen nicht, d. h. Ein- und Ausspeisung wirken sich dort i. A. vollstandig
auf die Leitungsbelastung aus. Allerdings sind bei kleineren Speichereinheiten die spezifischen
Investitionskosten hoher. Eine Grobabschatzung, bei der die Kosten von Verteilungsnetzausbau
und alternativer Errichtung eines Speichers verglichen werden, zeigt, dass selbst bei
unglinstiger Abschiatzung der Netzkosten die Kosten des Speichers um einen Faktor zwei bis

zwanzig liber denen eines mindestens dquivalenten Netzausbaus liegen.2s

Da in den Verteilungsnetzen die Kosten fiir EE-bedingten Netzausbau die wesentliche
Integrationsanforderung darstellen (vgl. Abschnitt 3.4.2), bieten dezentrale Speicher hier auf
ihrem derzeitigen Kostenniveau keinen Integrationsnutzen. Im Ubertragungsnetz, wo die
Realisierbarkeit des Netzausbaus starker in Frage steht, kdnnen neue Speicher dagegen einen
Integrationsnutzen erzielen, ebenso wie im Hinblick auf den Ausgleich von
Bilanzungleichgewichten - unter Beachtung der oben bzw. in Bezug auf verbraucherseitige
Flexibilitat genannten Herausforderungen.

Im Bereich der sicheren Deckung der saisonalen Hochstlast und des effizienten Ausgleichs von
Angebot und Nachfrage kénnen neue Speichertechnologien grundsatzlich einen vergleichbaren
Nutzen wie Pumpspeicherkraftwerke aufweisen. Der Vorteil neuer Speichertechnologien ist,
dass sie in der Regel keinen Potentialbeschrankungen unterliegen. Die Nachteile gegeniiber
Pumpspeicherkraftwerken liegen in der Wirtschaftlichkeit und je nach Technologie in einer
Einschrankungen der Flexibilitat, z. B. bei der Bereitstellung von Regelleistung. Sowohl adiabate
als auch diabate Luftdruckspeicher (CAES-Anlagen) haben bisher nicht die Marktreife erlangt

und sind gegeniiber Pumpspeicherkraftwerken mit deutlich héheren Investitionskosten -

24 Vgl. IAEW/FGH/ISET (2007), S. 99

25 Netzkostenansdtze gem. Consentec et al. (2006) (oberer Rand der jeweiligen Bandbreiten), Speicherkosten gem.
ISET et al. (2009) (ca. 8 h Speicherhorizont). Betrachtet wurde ein Speicher im Mittelspannungsnetz im Vergleich
zum alternativen Netzausbau (Mittelspannungskabel, Transformator Hoch-/Mittelspannung) unter
Beriticksichtigung der erforderlichen Netzredundanz, jedoch Vernachldssigung der Nichtverfiigbarkeit des
Speichers. Je nach Leistung und Entfernung zum Umspannwerk ergibt sich - bei Variation innerhalb plausibler
Bandbreiten - ein Verhéltnis der Speicher- zu den Netzausbaukosten von ca. 2:1 bis 20:1. Je héher die Leistung
und je geringer die Entfernung, desto teurer wird die Speichervariante relativ zum Netzausbau. Nicht
beriicksichtigt ist hierbei, dass der Netzausbau jeweils zeitlich unbegrenzte Kapazitit bietet, wahrend der
Speicher durch seinen Energieinhalt begrenzt ist; sind hohe EE-Einspeisungen von ldngerer Dauer zu
kompensieren, dndern sich die Netzausbaukosten nicht, wahrend ein Speicher grofler dimensioniert und damit
teurer werden miisste.
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insbesondere adiabate CAES-Anlagen - und / oder Betriebskosten - insbesondere diabate CAES-
Anlagen aufgrund der erforderlichen Zufeuerung von Erdgas - verbunden. Batterien als
Speichertechnologien kommen im Wesentlichen als dezentrale Speichertechnologien in Frage.
Auch diese sind bei (ausschlief3lichem) Einsatz zur Stromspeicherung derzeit noch weit von der
Wirtschaftlichkeit entfernt. Ggf. konnen sich langfristig in diesem Bereich wirtschaftliche
Potentiale ergeben, wenn durch andere Anwendungszwecke (z. B. im Rahmen der Nutzung von
E-Kfz) ein erheblicher Teil der Investitionskosten gedeckt wird und die Zwischenspeicherung

von Elektrizitat lediglich als zusatzliches Erldspotential einen Teil der Kosten decken muss.

4.2.3 Netze

Es wird verschiedentlich diskutiert, ein sog. Overlaynetz zu errichten, d. h. durch Einsatz von
tiber den heutigen Stand der Technik hinausgehende Technologien die Transportkapazitat von
Ubertragungsnetzen signifikant Zu erhohen. Dies betrifft vor allem
Hochspannungsgleichstromverbindungen (HGU), die neben hoher Ubertragungsleistung die
Steuerung der Leistungsfliisse erlauben. Alternativ ware theoretisch in Drehstromtechnik die
Einflihrung einer deutlich iiber dem heutigen Niveau (380 kV) liegenden Spannungsebene
denkbar, bei der die Ubertragungskapazitit der einzelnen Leitungen entsprechend hoch ist.

Allerdings zeigt sich, dass die auf absehbare Zeit - auch unter Beriicksichtigung eines
erheblichen EE-Ausbaus - zu bewiltigenden Transportaufgaben auch mit konventioneller
380-kV-Drehstromtechnik erfiillbar sind, d.h. die technische Umsetzbarkeit keine akute
Integrationshiirde darstellt.26 Damit besteht im hier betrachteten Zeit- und EE-Ausbauhorizont
keine Notwendigkeit des Einsatzes der o. g. neuen Technologien fiir die EE-Integration. Fiir die
vordringliche Integrationsanforderung im Ubertragungsnetz - die praktische Realisierbarkeit -
stellen sie zudem keine Losung dar, denn aufgrund verschiedener Aspekte (HGU: erheblicher
Platzbedarf fiir  Umrichterstationen; Drehstromtechnik  oberhalb 380 kV: hohe
elektromagnetische Feldstiarken sowie hoher Platzbedarf fiir Umspannanlagen, grofde Masthdhe

und -breite) sind sie mindestens gleichwertigen Akzeptanzproblemen ausgesetzt.

Ein gianzlich anderer Ansatz wird mit dem sog. Freileitungsmonitoring verfolgt. Hier besteht das
Ziel darin, die Ubertragungsfihigkeit bestehender Betriebsmittel zu erhéhen, indem die
Veranderlichkeit der Witterungsbedingungen beriicksichtigt wird. Hintergrund ist, dass die
tatsachliche  Ubertragungsfihigkeit  einer  Freileitung recht stark von den
Umgebungsbedingungen (Windgeschwindigkeit und -richtung, Temperatur,
Sonneneinstrahlung) beeinflusst wird. Bei der Dimensionierung von Freileitungen werden
tiblicherweise Abschadtzungen zur sichereren Seite flir diese Parameter unterstellt, die so gut wie
nie gleichzeitig in der ungiinstigen Richtung iiber- bzw. unterschritten werden. Es gibt
verschiedene Ansatze zu einer demgegeniiber differenzierteren Vorgehensweise. Beispielsweise
kann die statistische saisonale Variation der Temperatur in entsprechend saisonal variable

Stromgrenzwerte umgerechnet werden. Ein weiter gehender Ansatz besteht darin, aktuelle

26 Vgl. Consentec/r2b (2010)
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Messwerte der Umgebungsbedingungen on-line in die Ermittlung der zuldssigen Leiterstrome

einzubeziehen.

Ungeachtet der konkreten Ausgestaltung kann Freileitungsmonitoring eine zumindest zeitweise
hohere Netzauslastung ermoglichen und damit eine Verschiebung von Netzausbaumafinahmen
erlauben. In Anbetracht der Realisierungsschwierigkeiten des Netzausbaus stellt dies durchaus
einen Integrationsnutzen flir Erneuerbare Energien dar. Allerdings ist das Potential insofern
begrenzt, als die mit hinreichender Sicherheit im ganzen Jahresverlauf verfiigbare zusatzliche
Ubertragungsleistung bestehender Leitungen deutlich geringer als der Effekt einer zusitzlichen

Leitung ist. Freileitungsmonitoring ist somit keine langfristige Alternative zum Netzausbau.?’

4.3 Moglicher Beitrag der Erneuerbaren

Energien

Wahrend die bisherigen Abschnitte dieses Kapitels netz- und konventionelle erzeugungsseitige
Potentiale einer optimierten Integration der Erneuerbaren Energien in das Stromsystem
aufgezeigt haben, widmet sich dieser Abschnitt den Integrationsmoéglichkeiten der
Erneuerbaren Energien-Technologien selbst. Dabei stehen die in Kapitel 3 aufgezeigten
Integrationsanforderungen an EEG-Anlagen bzw. die Ziele der Verordnungsermachtigung im
Fokus der Analyse. Der Beitrag der Erneuerbaren Energien zur optimierten Integration kann
demnach insbesondere in der bedarfsgerechten Betriebsweise liegen, welche zu unterscheiden
ist nach:

= Ausgleich von Stromangebot und -nachfrage,
* Verminderung und Vermeidung von Netzengpassen,
= Bereitstellung von Systemdienstleistungen.

Die einzelnen EE-Technologien weisen teilweise sehr unterschiedliche Integrationspotentiale
hinsichtlich der technischen Realisierbarkeit und der 6konomischen Vertretbarkeit auf. Im
Folgenden werden daher zwei Kategorien von EE-Technologien unterschieden: Die erste
Kategorie beinhaltet EE-Technologien mit sehr geringen variablen Kosten der Stromerzeugung
und keiner (direkten) Speichermoglichkeit. Dazu gehdoren zum einen die dargebotsabhéngigen
EE-Technologien Windenergie, Fotovoltaik und Laufwasserkraft ohne Maoglichkeit des
Schwellbetriebs. Zum anderen wird in diese Kategorie die Geothermie eingeschlossen, welche
zwar nicht dargebotsabhingig ist, jedoch sehr niedrige variable Kosten der Stromerzeugung
aufweist. Die zweite Kategorie umfasst die EE-Technologien Bioenergie, Deponie-, Klar- und
Grubengas sowie Laufwasserkraft mit Schwellbetrieb, welche (relativ hohe) variable Kosten in
der Erzeugung aufweisen und/oder potentiell eine (direkte) Speichermoglichkeiten28 bei den

eingesetzten Brennstoffen besitzen.

27 Vgl. IAEW/FGH/ISET (2007)

28 Bspw. Warme- und/oder Gasspeicher bei Bioenergie oder Wasserspeicher bei Laufwasserkraftwerken.
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4.3.1 Beitrag der Erneuerbaren Energien zum
Ausgleich von Stromangebot und -nachfrage

EE-Technologien mit niedrigen variablen Kosten und

ohne direkte Speichermoéglichkeit

Die Dargebotsabhidngigkeit schrankt die Einsatzflexibilitit von Windenergie, Fotovoltaik und
Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb deutlich ein. So wird die maximal mdgliche Einspeisung
einer Anlage nicht von der Anlagenleistung, sondern von den Wetterbedingungen begrenzt. Ein
Abschalten der Anlage ist zwar in der Regel moglich und wird in Ausnahmeféllen bereits zur
Vermeidung von Netzengpdssen praktiziert.2? Um jedoch entsprechend der Bedarfssignale auf
dem Grofdhandelsmarkt einspeisen zu konnen, miissen EE-Technologien ihre Leistung nach
Bedarf entsprechend erhdhen bzw. drosseln konnen. Aus technischer Sicht ist eine Drosselung
bei Windenergieanlagen der neueren Generation durch Verdrehung der Rotorblatter
grundsatzlich moglich.3° Bei Fotovoltaikanlagen konnen insbesondere grofdere Anlagen mit
Nachfiihrsystem ihre Einspeisung drosseln, da die Ausrichtung der Module dem Sonnenstand
angepasst werden kann. 3! Laufwasserkraftwerke ohne Schwellbetrieb konnen ihre
Turbinenleistung drosseln und das iiberschiissige Wasser bspw. liber das Wehr ablaufen lassen.
Aus technischer Sicht ist auch bei Geothermieanlagen eine bedarfsorientierte Drosselung der
Einspeisung moglich. Zum einen lassen sich die Pumpen, die das heifse Wasser aus dem Gestein
hochpumpen, flexibel steuern. Zum andern ist eine Regulierung durch die Dampfturbine
moglich. Insgesamt zeigt sich also, dass die dargebotsabhangigen EE-Technologien Windenergie,
Fotovoltaik und Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb sowie die Geothermie aus technischer
Sicht ihre Leistung drosseln oder auf Null reduzieren koénnen, wobei dies bei kleinen
Fotovoltaikanlagen mit erheblichen Zusatzkosten verbunden ist. Mit Ausnahme der Geothermie
ist jedoch die maximale Einspeisung der Anlage von den Wettergegebenheiten abhingig und

somit nicht flexibel.

Eine Drosselung dieser Anlagen zur Strompreis orientierten Einspeisung ist aus 6konomischer
Sicht jedoch in den wenigsten Féllen sinnvoll, da Energie verloren geht, welche kostenlos bzw.
zu sehr niedrigen variablen Kosten zur Verfiigung steht. Wenn diese EE-Anlagen ihre
Einspeisung abregeln, wird diese Mindereinspeisung entweder durch konventionelle
Kraftwerke mit deutlich hoheren variablen Kosten der Stromerzeugung oder aber durch
Strombezug aus dem Ausland gedeckt. Neben den héheren Kosten der Stromerzeugung ist

hiermit eine Emissionserhéhung aufgrund des zusatzlichen Brennstoffverbrauchs der

29 Da eine Abschaltautomatik die Investitionskosten einer solchen Anlage erhoht, ist dies aus 6konomischer Sicht
lediglich fiir eine geniligend grofde Anlage sinnvoll. Fiir kleine Fotovoltaikanlgen mit einer Leistung von lediglich
wenigen kW ist eine solche Investition hingegen dkonomisch nicht sinnvoll.

30 Diese sogenannte Pitch-Regelung erfolgt derzeit bei Starkwind mit Windgeschwindigkeiten von 13 bis 25 m/s, um
die Leistungsabgabe der Anlage konstant an der Nennleistung der Anlage halten zu konnen und Schdden an der
Anlage oder des Generators zu vermeiden.

31 Dieses mit zusatzlichen Investitionskosten verbundene motorbetriebene Nachfiihrsystem wird derzeit zum
Maximieren des Energieertrags genutzt und lohnt sich in der Regel erst bei einer grofieren Fotovoltaikanlage. Eine
fir die Netz- und Marktintegration forderliche Einspeisesteuerung ist fiir Kleinanlagen mit denselben
Herausforderungen konfrontiert wie Kleinverbraucher und kleine Speicheranlagen (vgl. Abschnitte 4.2.1 und
4.2.2)
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konventionellen Kraftwerke verbunden. Somit ist eine Drosselung von EE-Anlagen mit sehr
niedrigen variablen Kosten, um Strompreis getrieben einzuspeisen, sowohl aus ékonomischer
Sicht als auch aus Klimaschutzgriinden als problematisch und im Normalfall als wenig sinnvoll
anzusehen. Die technisch begrenzten Mdoglichkeiten zur flexiblen Einspeisung von Windenergie,
Fotovoltaik, Geothermie und Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb sollten daher lediglich fiir
Erzeugungsmanagement zur Vermeidung von kritischen Netzsituationen sowie bei negativen
Strompreisen auf dem GrofShandelsmarkt genutzt werden. Das Abschalten bzw. die
Leistungsdrosselung von EE-Anlagen in Zeiten negativer Strompreise vermindern die Anfahr-
und Abfahrkosten der konventionellen Kraftwerke und kénnen daher aus ékonomischer Sicht
sinnvoll sein. Jedoch sollten sowohl fiir das Erzeugungsmanagement als auch bei negativen
Strompreisen zunachst EE-Anlagen mit hoheren variablen Kosten wie bspw. Bioenergie
abgeschaltet werden.

EE-Technologien mit hohen variablen Kosten und/oder

direkter Speichermoéglichkeit

Zu den EE-Technologien mit relativ hohen variablen Kosten und/oder potentieller direkter
Speichermoglichkeit des Brennstoffs zdhlen die Bioenergie, Deponie- und Klidrgas sowie
Laufwasserkraftwerke mit der Moglichkeit des Schwellbetriebs. Zusatzlich mit einbezogen in
diese Kategorie ist das Grubengas, welches zwar nicht als Erneuerbare Energien-Technologie

gilt, jedoch gemafs EEG gefordert wird.

Fiir die Stromerzeugung auf Basis von Bioenergie hiangt das Flexibilisierungspotential von der
Art der eingesetzten Technologie ab. Bei Biogasanlagen ist das Flexibilisierungspotential bspw.
abhangig von dem Vorhandensein und der Grofie eines Gasspeichers sowie der Grofie des
Fermenters und des Generators. Grundsatzlich ist ein flexibler Betrieb von Biogasanlagen
moglich, da sie eine schnelle Regelbarkeit aufweisen.32 Auch Bioenergieanlagen auf Basis fester
Biomasse konnen grundsatzlich flexibel erzeugen. Bzgl. der Flexibilitdtspotentiale ist zwischen
Bestands- und Neuanlagen zu unterscheiden. Wihrend Bestandsanlagen aufgrund des bisher
fehlenden Anreizes einer Regelfahigkeit haufig nicht iiber die technischen Voraussetzungen fiir
eine flexible Einspeisung verfiigen, kann bereits bei der Auslegung und Errichtung von
Neuanlagen eine flexible Betriebsweise beriicksichtigt werden. Bei warmegefithrten KWK-
Anlagen auf Basis von Biomasse hangt die Moglichkeit eines flexiblen Betriebs wesentlich vom
Vorhandensein eines Warmespeichers ab, damit die erzeugte Warmemenge flexibel abgefiihrt
werden kann, ohne das nennenswerte Wirkungsgradeverluste in Kauf genommen werden
miissen. 33 Es wird davon ausgegangen, dass auch bestehende Biomasseanlagen mit

Warmespeichern - falls noch nicht vorhanden - nachgertistet werden konnen, was fiir die

32 In der Literatur werden fiir Biogas-Blockheizkraftwerke Anfahrgeschwindigkeiten von wenigen Minuten und
schnelle Regelbarkeit im Betrieb angegeben.32 Die Héhe der Mindestlast ist je nach Anlagentyp unterschiedlich.
Fiir typische Biogasanlagen liegt sie im Bereich von rund 50 % der Nennleistung (vgl. bspw. Gerhardt, N. (2009b)).

33 Alternativ zum Waiarmespeicher konnte die Warme ggf. auch ungenutzt abgegeben werden. Die damit
einhergehenden Wirkungsgradverluste der Anlage sind dann dem Nutzen der flexiblen Einspeisung
gegenzurechnen.
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Betreiber jedoch mit Zusatzkosten verbunden ist. Das erlduterte Flexibilisierungspotential der

Bioenergie gilt analog fiir Deponie-, Klar- und Grubengas.

Eine weitere Flexibilisierungsmdéglichkeit ist durch die im Rahmen des EEG geforderte
Biomethaneinspeisung ins Erdgasnetz gegeben. Hierbei wird Biogas in einer Biogasanlage zu
Biomethan aufbereitet und in ein Erdgasnetz eingespeist.34 Dieses zu Erdgasqualitat aufbereitete
Gas wird an anderer Stelle wieder entnommen und iiber ein Gaskraftwerk in Strom
umgewandelt. Fiir die Stromerzeugung auf Basis des entnommenen Gases erhalt der Betreiber
des Gaskraftwerks eine Vergiitung entsprechend § 27 des EEG(2009).35 Die Vorteile dieser
Option sind zum einen die rdaumliche und zum anderen die zeitliche Entkopplung von
Energieerzeugung und -verwertung. Die rdumliche Entkopplung ermdglicht die Erzeugung des
Biogases am Standort mit guten Brennstoffpotentialen und die bedarfsorientierte Nutzung des
Gases am Standort mit grofiem Strom-und Warmebedarf.3¢ Neben der raumlichen Entkopplung
kann die Einspeisung und Ausspeisung des Gases aufgrund der Nutzungsmdglichkeit
vorhandener Speicher im Erdgasnetz oder das Erdgasnetz selbst als Netzpuffer auch zeitlich
entkoppelt werden. Die skizzierte Einspeiseregelung fiir Biomethan im Rahmen des EEG(2009)

gilt analog fiir Deponie- und Klargas.3”

Laufwasserkraftwerke mit der Mdoglichkeit des Schwellbetriebs sind begrenzt in der Lage, ihre
Einspeisung anzupassen. Diese Anlagen haben die Moglichkeit, den Zufluss fiir eine gewisse Zeit
aufzustauen und zeitlich verzogert in Strom umzuwandeln. Der zur Verfiigung stehende
Stauraum fungiert aufgrund des begrenzten Wasserspeichervolumens in der Regel als

Stundenspeicher.

Zusammenfassend lasst sich feststellen, dass Bioenergieanlagen sowie Laufwasserkraft mit
Schwellbetrieb grundsatzlich entsprechend der Preissignale auf dem Grofhandelsmarkt
einspeisen konnen. Allerdings ist die Hohe der Flexibilitdt bei der Bioenergie wesentlich vom
Vorhandensein und der Grofde eines Gas-, Warme- oder Brennstoffspeichers sowie der Grofie
des Generators abhiangig. Der Vorteil der Aufbereitung von Biogas zu Erdgasqualitit und der
anschliefSenden Einspeisung ins Erdgasnetz liegt im Vergleich zur direkten Stromerzeugung in
der zeitlichen und raumlichen Entkopplung von Ein- und Ausspeisung, so dass bereits

vorhandene Gasspeicher im Erdgasnetz genutzt werden konnen. Die Speichermoglichkeit ist ein

34 Im Jahre 2009 speisten in Deutschland rund 30 Biomethaneinspeiseanlagen rund 0,18 Mrd. m*® Biomethan ins
deutsche Erdgasnetz ein. Das Ziel der deutschen Bundesregierung ist eine Einspeisung von 6 Mrd. m® im Jahr
2020. Inwieweit dieses Ziel erreicht werden kann ist derzeit noch nicht absehbar. Dies wird im Wesentlichen von
der weiteren Forderung abhangen.

35 § 27 des EEG(2009) bestimmt danach, dass aus einem Gasnetz entnommenes Gas als Biomasse gilt, soweit die
Menge des entnommenen Gases im Warmedquivalent der Menge von an anderer Stelle im Geltungsbereich des
Gesetzes in das Gasnetz eingespeistem Gas aus Biomasse entspricht. Die Vergilitung entsprechend EEG(2009)
erhalt zwar der Gasausspeiser (Stromerzeuger), jedoch kauft dieser dem Gaseinspeiser (Gasaufbereiter) ein
Zertifikat ab, dessen Hohe die Kosten der Aufbereitung des Biogases zu Biomethan decken soll.

36 [nsbesondere die Nutzung der Warme in Kraft-Warme-Kopplungsanlagen ist haufig bei direkter Umwandlung des
Biogases in Strom und Warme am Ort der Biogaserzeugung nicht in dem Mafe gegeben, da ein Warmenetz nicht
vorhanden ist.

37 Aufgrund des bedeutend geringeren Potentials an Deponie- und Klargas ist das Potential der Aufbereitung der
Gase auf Erdgasqualitdt und die nachfolgende Einspeisung ins Erdgasnetz jedoch deutlich geringer im Vergleich zu
Biogas.



Potentiale fiir eine optimierte Integration Erneuerbarer Energien Seite | 42

entscheidender Vorteil gegeniiber der Windenergie, Fotovoltaik und Laufwasserkraft ohne
Schwellbetrieb. Wahrend die Einspeisung mit Speichermdglichkeit zeitlich verschoben werden
kann, erfolgt im Fall ohne Speicheroption die Flexibilisierung der Einspeisung auf Kosten einer
Reduktion der gesamten Einspeisemenge. Falls Bioenergieanlagen keine Speichermdglichkeit
haben, fiihrt eine Drosselung der Einspeisung zu Brennstoff- und somit zu Kosteneinsparungen,
falls die Brennstoffe nicht ausschliefdlich lokal genutzt werden kénnen. Daher sollten bspw.
Bioenergieanlagen stets vor EE-Technologien mit sehr geringen variablen Kosten gedrosselt

oder heruntergefahren werden (z. B. bei Erzeugungsmanagement).

4.3.2 Verminderung und Vermeidung von

Netzengpassen

Der Beitrag der Erneuerbaren Energien zur Verminderung und Vermeidung von Netzengpdssen
ist sehr begrenzt. Es gelten hier die technologiespezifischen Ausfithrungen des vorigen
Abschnitts, ergdnzt um die Einschrankung durch die jeweilige geografische Lage und - wichtig
im Hinblick auf effektive Steuerung netzentlastender Wirkungen - die Koordination einer

Vielzahl kleiner Einheiten.

4.3.3 Bereitstellung von Systemdienstleistungen

Im Rahmen dieses Abschnitts werden die Moglichkeiten der Erneuerbaren Energien zur
Bereitstellung von Systemdienstleistungen aufgezeigt. Mit dem sog. Systemdienstleistungsbonus
ist bereits eine Rechtsverordnung in Kraft getreten, welche jedoch nicht den Regelenergiemarkt
beriicksichtigt, sondern technische Vorgaben fiir die Blindleistungsbereitstellung sowie die
Spannungsstiitzung insbesondere von Windenergieanlagen regelt. Hierdurch werden die in
Abschnitt 3.5 beschriebenen Integrationsanforderungen bzgl. lokaler Systemdienstleistungen im

Rahmen der technischen Moéglichkeiten geddmpft, wenn auch keineswegs eliminiert.

Im Folgenden wird der verbleibende Aspekt eines moglichen Beitrags der EE-Technologien auf
dem Regelenergiemarkt und dort insbesondere auf dem Minutenreservemarkt analysiert.
Analog zu Abschnitt 4.3.1 wird auch in diesem Abschnitt eine Unterteilung der EE-Technologien

entsprechend der variablen Kosten sowie der direkten Speichermdglichkeit vorgenommen.

EE-Technologien mit niedrigen variablen Kosten und

ohne direkte Speichermodglichkeit

Die EE-Technologien mit sehr niedrigen variablen Kosten wie Windenergie, Fotovoltaik,
Geothermie und Wasserkraft konnen aus technischer Sicht sowohl positive als auch negative
Regelleistung zur Unterstiitzung der Frequenz- und Spannungshaltung bereitstellen. Im
Gegensatz zu einigen konventionellen Regelleistungskraftwerken haben Windenergieanlagen
sogar den Vorteil, dass sie eine sehr niedrige Mindestlast aufweisen und somit auch mit einer

Leistung von deutlich unterhalb von 40 % der Nennleistung betrieben werden kénnen. 38

Aus o6konomischer Sicht kann fiir diese EE-Technologien im Normalfall jedoch lediglich die

Teilnahme am negativen Regelleistungsmarkt fiir Minutenreserve eine sinnvolle Option sein.

38 Vgl. bspw. Al-Awaad, A.-R. (2009).
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Das Angebot negativer Regelleistung erfordert keine generelle Drosselung der Einspeisung.
Lediglich fiir den relativ seltenen Fall des Abrufs der negativen Regelenergie muss die Anlage
gedrosselt werden.3° Grundsatzlich ist die Bereitstellung von negativer Regelleistung fiir den EE-
Betreiber mit keinen zusitzlichen Kosten verbunden, sofern die Anlage die technischen
Voraussetzungen erfiillt. Lediglich die Aufriistung der EE-Anlage mit der dafiir notwendigen
Technik kann mit Zusatzkosten verbunden sein. Allerdings miissen die EE-Anlagen die gleichen
technischen Bedingungen zur Teilnahme an der Bereitstellung der Reserveleistung erfiillen wie
konventionelle Kraftwerke. Fiir kleine Fotovoltaikanlagen ist aufgrund des technischen
Aufwands fiir den ferngesteuerten Betrieb eine Bereitstellung von negativer Regelleistung
O6konomisch nicht sinnvoll. Dies gilt zumindest fiir den Untersuchungshorizont bis 2020.
Inwieweit zukiinftige Fotovoltaikanlagen eine solche Fernsteuerung bereits enthalten, ist derzeit
nicht absehbar.

Eine Teilnahme von Windenergie, Fotovoltaik, Geothermie und Laufwasserkraft ohne
Schwellbetrieb am positiven Regelleistungsmarkt ist sowohl o6konomisch als auch aus
Klimaschutzgesichtspunkten im Normalfall keine Option, da dazu die Anlagen gedrosselt
betrieben werden miissen. Aufgrund ihrer niedrigen variablen Kosten wiirde dadurch sehr

kostengiinstige und emissionsfreie Energie verloren gehen.

EE-Technologien mit hohen variablen Kosten und/oder

direkter Speichermoéglichkeit

Grundsatzlich besteht auch fiir Bioenergie-, Deponie-, Klar- und Grubengasanlagen technisch die
Moglichkeit, dass diese am Regelenergiemarkt teilnehmen und sowohl positive als auch negative
Regelleistung bereitstellen konnen. Analog zu Windenergie, Fotovoltaik, Geothermie und
schwellbetriebsfahiger Laufwasserkraft haben nicht alle Bestandsanlagen die dafiir
notwendigen Voraussetzungen. Neuanlagen konnen jedoch mit der dafiir erforderlichen Technik

grundsatzlich ausgestattet werden.

Das okonomische Potential der Bereitstellung sowohl von positiver als auch von negativer
Regelleistung ist fiir diese Technologien abhangig von den Preissignalen auf dem
Grofdhandelsmarkt und dem Regelleistungsmarkt sowie der Brennstoffverfiigbarkeit.
Grundsatzlich unterliegen die Betreiber dieser EE-Anlagen dem gleichen Optimierungskalkiil
wie konventionelle Kraftwerksbetreiber. Im Gegensatz zu EE-Technologien mit sehr niedrigen
variablen Kosten geht bei der Bereitstellung positiver Regelleistung jedoch keine Energie
verloren, da der eingesparte Brennstoff ggf. anderweitig oder in anderen Perioden genutzt
werden kann. Analog zu den in Abschnitt 4.3.1 erlduterten Effekten erfolgt somit lediglich eine

Verschiebung der Stromerzeugung.

Zusammenfassend lasst sich feststellen, dass EE-Anlagen mit sehr niedrigen variablen Kosten
lediglich einen Anreiz zur Bereitstellung negativer Regelleistung erhalten sollten, da bei der

Bereitstellung von positiver Regelleistung kostengiinstige Energie verloren geht. EE-

39 Dadurch, dass diese EE-Technologien aufgrund der bestehenden Opportunititen vergleichsweise hohe Kosten des
Abrufs auf dem Regelenergiemarkt haben, sinkt die Wahrscheinlichkeit eines Abrufs dieser Technologien noch
weiter.
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Technologien mit hoheren variablen Kosten konnen neben der Vorhaltung von negativer
Regelleistung ggf. auch einen sinnvollen Beitrag zur Bereitstellung von positiver Regelleistung
leisten. Inwieweit dies in der Praxis genutzt werden wiirde, hdangt von der Preiskonstellation auf

den relevanten Markten ab.

Neben der direkten Moglichkeit der Bereitstellung von Regelenergie kénnen Erneuerbare
Energien auch einen Beitrag dazu leisten, dass zukiinftig weniger Regelenergiebedarf besteht.
Miissten bspw. die Betreiber von EEG-Anlagen ihren Strom eigenstindig vermarkten, so hitten
diese einen Anreiz, dem verantwortlichen Netzbetreiber eine moglichst gute Einspeiseprognose
bzw. Fahrplananmeldung abzugeben sowie einen Anreiz zur Fahrplantreue. Dieser Anreiz
bestiinde dadurch, dass der EE-Betreiber fiir die Abweichung seiner prognostizierten zur
realisierten Einspeisung Ausgleichsenergie beschaffen miisste. Wahrend der EE-Betreiber im
derzeitigen System der Festpreisvergiitung keine Fahrplananmeldung durchfithren muss, ware
er bei einer eigenstindigen Vermarktung dazu angereizt, im Rahmen der Fahrplananmeldung

neben der stiindlichen Fahrweise bspw. auch anstehende Revisionszeiten zu beriicksichtigen.

Inwieweit sich die Gesamteinspeiseprognose bei einer Eigenvermarktung des erzeugten Stroms
der EE-Betreiber im Vergleich zum derzeitigen Prognoseverfahren*?im Rahmen des EEG
verbessern wiirde, ist allerdings nicht eindeutig. Die Literatur diskutiert insbesondere zwei
Verfahren: Zum einen kann die Einspeiseprognose auf einer Mikroanalyse der Einzelanlagen
basieren und anschliefdend zu einer Gesamtprognose aggregiert werden. Zum anderen besteht
die Moglichkeit, die Gesamtprognose durch eine Hochrechnung auf Basis reprisentativer
Anlagen, Standorte und Einspeisestrukturen zu erstellen. Welche der beiden
Prognosemoglichkeiten ndaher an der tatsadchlich realisierten Einspeisung liegt, ist jedoch
umstritten. Grundsatzlich ldsst sich die Aussage treffen, dass je grofier Anlagen sind, desto

sinnvoller ist eine anlagenspezifische Einzelprognose.

4.3.4 Datengrundlage zur Ermittlung des
Integrationspotenzials Erneuerbarer

Energien

Erfolgte in den vorangegangenen Abschnitten eine grundsatzliche Einteilung der Potenziale der
Erneuerbaren Energien nach den unterschiedlichen Herausforderungen, so wird in diesem
Abschnitt die Datengrundlage zur Bestimmung der tatsadchlich realisierbaren Potenziale
dargelegt. Diese Daten dienen als Grundlage fiir die anschliefRende Analyse der
Inanspruchnahmepotenziale und der Kosten-/Nutzenrelation der diskutierten Modelle der
Marktprdmie und des Kombikraftwerksbonus. Um die Analyse moglichst realitatsnah
durchfithren zu konnen, bedarf es zum einen detaillierter Daten zu technischen und
O0konomischen Aspekten sowie Fordergegebenheiten der bestehenden EEG-Anlagen. Da der
Analysehorizont dieser Untersuchung den Zeitraum bis zum Jahr 2020 umfasst, sind zusatzlich

Annahmen zu Zubau und Stilllegungen der nachsten zehn Jahre erforderlich.

40 Derzeit erstellen die Ubertragungsnetzbetreiber fiir ihre jeweilige Regelzone eine aggregierte
Windenergieeinspeiseprognose.
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Grundlage fiir die Abbildung der bestehenden EEG-Anlagen ist die Anlagen scharfe Datenbank
fiir Stromerzeugungstechnologien auf Basis Erneuerbarer Energien in Deutschland der r2b
energy consulting GmbH. Diese Datenbank enthdlt u. a. Informationen bzgl. des
Inbetriebnahmejahrs, des Anlagenstandorts (Postleitzahl), der installierten Leistung, der
eingespeisten elektrischen Energie im Jahr 2008, der vermiedenen Netznutzungsentgelte sowie
der bezogenen EEG-Vergiitung. Weitere Informationen wie Anteil der KWK an der
Stromerzeugung, Anlagengrofie, Anlagenstandort (bspw. bei Fotovoltaik), Netzanschlussebene
und Anschluss des Verteilnetzbetreibers sind ebenfalls in der Datenbank hinterlegt. Grundlage
der Daten sind die Veréffentlichungen der vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber
(Transpower Stromiibertragungs GmbH#*!, Amprion GmbH#*2, 50 Hertz Transmission GmbH*3,
EnBW Transportnetze AG*). In die Datenbank gehen die Jahresmeldungen von iiber 450.000
EEG-Anlagenbetreibern zugeordnet nach ihren individuellen Anlagenschliisseln ein.4>

In Tabelle 4-1 sind die Stromerzeugung sowie die Bruttovergiitung der in 2008 installierten
EEG-Anlagen fiir verschiedene Inbetriebnahmezeitpunkte aggregiert dargestellt. In Summe
wurden im Jahr 2008 rund 71 TWh Strom aus EEG-Anlagen erzeugt, wovon rund 84 % auf
Windenergie und Biomasse entfielen. Fiir Biomasse und Fotovoltaik zeigt sich, dass der

wesentliche Zubau erst seit 2005 erfolgt ist.

TABELLE 4-1: EEG-STROMERZEUGUNG UND BRUTTOVERGUTUNGEN IM JAHR 2008 ENTSPRECHEND DER
EEG-ANLAGENDATENBANK DER R2B ENERGY CONSULTING
Stromerzeugung 2008 in TWh Bruttovergiitung 2008 in Mio. €
Inbetriebnahmejahr Inbetriebnahmejahr
Summe Summe
1990-2001 2002-2004 2005-2008 1990-2001 2002-2004 2005-2008
Biomasse 2,58 4,39 11,97 18,94 269 500 1.924 2.693
Wind Onshore 14,16 14,41 11,96 40,53 1.279 1.280 997 3.557
Wind Offshore - 0,04 0,00 0,04 - 4 0 4
Fotovoltaik 0,15 0,86 3,41 4,42 75 460 1.684 2.218
Geothermie - 0,00 0,02 0,02 - 0 3 3
Deponie-, Kiar-, 0,92 1,10 0,19 2,21 66 76 14 156
Grubengas
Wasserkraft 3,30 0,92 0,76 4,98 237 72 70 379

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH

41 http://www.transpower.de

42 http://www.amprion.net

43 http://www.50hertz-transmission.net
44 http://www.enbw.com

45 Zum Zeitpunkt des Abschlusses der Studie lagen die EEG-Daten fiir das Jahr 2009 noch nicht vor.
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Um die zukiinftigen Integrationspotenziale bis zum Jahr 2020 bestimmen zu kénnen, miissen
neben den bestehenden EEG-Anlagen zusédtzlich der Zubau neuer EEG-Anlagen sowie die
Stilllegungen alter EEG-Anlagen bis zum Jahr 2020 beriicksichtigt werden. Die prognostizierte
Entwicklung des EEG-Anlagenparks bis 2020 basiert auf der ,30 %-Variante“ der Studie
,Voraussetzungen einer optimalen Integration Erneuerbarer Energien in das
Stromversorgungssystem®, die das Konsortium aus Consentec und r2b energy consulting fiir das
Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie angefertigt hat.4¢ In Tabelle 4-2 ist die
unterstellte Entwicklung des gesamten EEG-Anlagenparks bis zum Jahr 2020 dargestellt. Darin
enthalten sind neben den zukiinftigen Zubauten auch die Stilllegungen einzelner EEG-Anlagen,

deren technische Lebensdauer bereits vor 2020 ablauft.

TABELLE 4-2: ANNAHMEN ZUR ENTWICKLUNG DER INSTALLIERTEN KAPAZITAT ERNEUERBARER
ENERGIEN ENTSPRECHEND IHRES INTEGRATIONSPOTENZIALS

installierte Kapazitat in MW
2010 2015 2020
EE-Technologien mit hohen variablen Kosten
und/oder Speichermdglichkeit
Biomasse 4,983 7.998 8.346
Deponie-, Klar-, Grubengas 404 374 304
Wasserkraft mit Schwellbetrieb 390 528 628
Gesamt 5.777 8.900 9.278
EE-Technologien mit niedrigen variablen
Kosten und keiner Speichermoglichkeit
Wind Onshore 27.062 30.759 30.115
Wind Offshore 336 3.936 9.733
Fotovoltaik 11.908 26.901 41.833
Geothermie 16 332 332
Wasserkraft ohne Schwellbetrieb 910 1.232 1.465
Gesamt 40.232 63.160 83.479

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH auf Basis Consentec/r2b (2010).

Es zeigt sich, dass die EE-Technologien mit hohen variablen Kosten und/oder einer
Speichermoglichkeit insgesamt einen geringen Anteil an den gesamten installierten Kapazitaten
Erneuerbarer Energien leisten konnen. Wie bereits im vorangegangenen Abschnitt erldutert, ist
eine bedarfsgerechte Einspeisung hinsichtlich eines Ausgleichs von Angebot und Nachfrage
lediglich fiir diese EE-Technologien technisch moglich bzw. 6konomisch sinnvoll. Die Bioenergie
stellt von diesen EE-Technologien den grofiten Anteil. Die installierte Kapazitit der
grundsatzlich steuerbaren EE-Technologien steigt bis zum Jahr 2020 auf rund 9 GW an. Der

Anteil der EE-Technologien mit niedrigen variablen Kosten und keiner Méoglichkeit der

46 Im Unterschied zur ,30 %-Variante“ der genannten Studie werden im Rahmen der vorliegenden Untersuchung die
derzeit vorgeschlagenen Anpassungen der Rahmenbedingungen der Fotovoltaikférderung bereits berticksichtigt.
Somit erfolgt in dieser Studie ein vergleichsweise starker Zubau der Fotovoltaikanlagen bis zum Jahr 2020.
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Speicherung, die im vorangegangenen Abschnitt als nicht bedarfsgerecht hinsichtlich des
Ausgleichs von Angebot und Nachfrage eingestuft wurden, iiberwiegt deutlich und betragt im
Laufe der Betrachtungsperiode 87 bis 90 %. Somit zeigt sich, dass insgesamt lediglich fiir einen
geringen Teil der installierten EE-Kapazititen eine Verlagerung der Einspeisung entsprechend

eines Bedarfssignals (bspw. Strompreis) moglich bzw. 6konomisch sinnvoll ist.

Wie bereits beschrieben besteht jedoch ein hohes Integrationspotenzial hinsichtlich der
Bereitstellungsmoglichkeit von Regelleistung, da grundsatzlich nahezu alle EE-Technologien
diese Dienstleistungen anbieten kénnen, sofern die Praqualifikationskriterien eine solche Option

zukinftig zulassen.

4.4 Zusammenfassender Uberblick iiber die

Integrationsanforderungen und -potenziale

In den vorherigen Abschnitten wurden die Potentiale fiir eine optimierte Integration der
Erneuerbaren Energien dargestellt. Dabei wurde nach bestehenden und zukiinftigen Potentialen
sowie Potentialen, welche die Erneuerbaren Energien selbst zu ihrer Integration leisten kdnnen,
unterschieden. Diese Potentiale werden in Tabelle 4-3 hinsichtlich ihres Beitrags zur Erfiillung
der Integrationsanforderungen zusammenfassend dargestellt. Grundsatzlich zeigt sich, dass der
Beitrag der bestehenden Potentiale flir den Ausgleich fiir Stromangebot- und Nachfrage sowie
fiir die Bereitstellung von Systemdienstleistungen bereits relativ grof3 ist. Die zukiinftigen nicht
auf Erneuerbaren Energien basierenden Potentiale erhohen im Wesentlichen den Beitrag zum
Ausgleich von Stromangebot und -nachfrage. Hingegen ist ihr Beitrag zur Bereitstellung von

Systemdienstleistungen sowie zur Vermeidung von Netzengpassen gering.

Das zukiinftige Potential der Erneuerbaren Energien zur optimierten Integration ist im Vergleich
zu den genannten Potentialen aufierhalb der Erneuerbaren Energien deutlich geringer. Es
besteht insbesondere im Bereich der Regelleistungsvorhaltung sowie dem Ausgleich von
Stromangebot und -nachfrage. Wahrend grundsatzlich alle Erneuerbaren Energien einen
unmittelbaren technischen und 6konomischen Beitrag zur Bereitstellung von Regelleistung
leisten konnen, ist das 6konomisch sinnvolle Potential zum Ausgleich von Stromangebot und -
nachfrage lediglich auf EE-Technologien begrenzt, welche hohe variable Kosten und/oder eine

direkte Speichermdoglichkeit aufweisen.

Insgesamt zeigt sich iiber alle Potentiale hinweg lediglich eine sehr geringe Moglichkeit,
Netzengpasse zu vermeiden. Die wirtschaftlichste Option besteht in der Regel durch Ausbau der
Netze, dessen praktische Realisierbarkeit jedoch vor allem im Ubertragungsnetz begrenzend
wirkt. Alle weiteren Optionen kénnen aus 6konomischer und technischer Sicht lediglich einen

mittelbaren oder keinen relevanten Beitrag zur optimierten Netzintegration leisten.
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TABELLE 4-3:

Bestehende Potentiale

- Konventionelle Kraftwerke
- Pumpspeicherkraftwerke

- Netze
Zukiinftige Potentiale
- Verbraucher
- Speichertechnologien
- Netze
Erneuerbare Energien

- geringe variable Kosten
ohne direkte Speicherung

- hohe variable Kosten
mit/ohne direkte Speicherung

JON

® 00

© © 0

@
@)

@ OO

VERGLEICH DER POTENTIALE UND DER INTEGRATIONSANFORDERUNGEN FUR EINE
OPTIMIERTE INTEGRATION ERNEUERBARER ENERGIEN

@0 @

@ 0@

® Potential leistet einen unmittelbaren technischen und
6konomischen Beitrag zu den Integrationsanforderungen
Potential leistet einen mittelbaren technischen und 6konomischen Beitrag zu den
Integrationsanforderungen

Potential leistet aus technischer und 6konomischer Sicht keinen relevanten Beitrag zu den

Integrationsanforderungen

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH und Consentec GmbH.
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5 Ausgestaltung des Marktpriamienmodells und
des Kombikraftwerksbonus

In diesem Kapitel werden zunéachst die Eckpunkte der vorliegenden Vorschlage beziiglich der
Umsetzung der Verordnungsermdichtigung, die sich aus § 64 Absatz1 Nr.6 des EEG(2009)
ergeben, dargestellt. Dieses sind zum einen das sog. Marktpramienmodell und zum anderen der
sog. Kombikraftwerksbonus. Die beiden Modellvorschldge haben den Anspruch, hinsichtlich der
Markt- und Netzintegration der Erneuerbaren Energien einen positiven Beitrag zu leisten. Sie
sind als Ergdanzung(en) zum derzeitigen Festpreisvergiitungsmodell inklusive der Mdoglichkeit
der Direktvermarktung nach § 17 EEG(2009) anzusehen. Diese positiven Beitrdge sollen sich aus
der Heranfiihrung der Erneuerbaren Energien an den wettbewerblichen Strommarkt, einer
Weiterentwicklung der Technologien in den Bereichen der Erneuerbaren Energien sowie neuer

Speichertechnologien sowie einer bedarfsgerechteren Einspeisung der EEG-Anlagen ergeben.

5.1 Ausgestaltung des Marktpramienmodells

Das Marktpramienmodell in der derzeit diskutierten Form geht auf das vom BMU beauftragte
Forschungsprojekt ,Fortentwicklung des Erneuerbare Energien Gesetzes (EEG) zur
Marktdurchdringung Erneuerbarer Energien im deutschen und europaischen Strommarkt“? aus
dem Jahre 2007 zuriick. Die Autoren der Studie sehen das Marktpramienmodell als Méglichkeit,
die EEG-Anlagen ndher an den Markt heranzufiihren. Insbesondere die Herausforderung, dass
bei einem fortschreitenden Ausbau Erneuerbarer Energien ein zunehmender Anteil der
Stromerzeugungsanlagen nicht auf Preissignale des wettbewerblichen Strommarktes reagiert,
fiihrt zu einem Flexibilisierungsbedarf. Das Marktpramienmodell soll laut Autoren die
Marktintegration der Erneuerbaren Energien (innerhalb des EEG) verbessern, ohne die
Investitionssicherheit durch die Forderung im Rahmen der Festpreisvergiitung des EEG zu
gefahrden. Daher soll das Marktpradmienmodell als optionales Forderinstrument neben dem
bestehenden System der Festpreisvergiitung implementiert werden. Grundsatzlich besteht fiir
jede EEG-Anlage die Moglichkeit, am Marktpramienmodell teilzunehmen. Analog zur derzeit
bestehenden EEG-Regelung der monatlichen Wechseloption zwischen EEG-Vergiitung und
Direktvermarktung ist auch im bestehenden Vorschlag des Marktpramienmodells eine

monatliche Wechseloption vorgesehen.

Bei Wahl des Marktpramienmodells muss der Betreiber einer EEG-Anlage seinen erzeugten
Strom im Wettbewerb zu anderen Anbietern auf dem Strommarkt selbst vermarkten, wobei die
vorrangige Abnahmepflicht bestehen bleibt. Die Erlose des EE-Betreibers im
Marktpramienmodell ergeben sich gemafd Abbildung 5-1.48 Demnach erhalt der EE-Betreiber

47 Fraunhofer ISI et al. (2007).

48 Der Modellvorschlag enthdlt keine Angaben tber die Méglichkeit der EE-Betreiber, zusitzliche vermiedene
Netznutzungsentgelte zu erhalten. Im Rahmen dieses Gutachtens wird davon ausgegangen, dass dem EE-Betreiber
im Marktpramienmodell im Gegensatz zur im EEG vorgesehenen Option der Direktvermarktung keine
vermiedenen Netznutzungsentgelte gewdhrt werden.
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zum einen den erzielten Erlds seines auf dem Strommarkt verkauften Stroms. Zum anderen
erhdlt er Anreize in Form einer Pridmie, um vom Festpreisvergiitungsmodell in das
Marktpramienmodell zu wechseln und den damit verbundenen erhoéhten Aufwand
auszugleichen. Diese Pramie unterteilt sich in eine sogenannte ,gleitende Prdmie", eine

JProfilservicekomponente” und eine ,Handelspramie®.

Die gleitende Pramie soll die Differenz zwischen der EEG-Vergiitung und dem Verkaufserlos
ausgleichen, um den EE-Betreiber im Marktpramienmodell nicht schlechter zu stellen als bei der
optionalen Wahl der Festpreisvergiitung. Daher ist die gleitende Pramie an die Hohe der EEG-
Verglitung sowie an einen Marktpreisindikator gekoppelt. Die gleitende Pramie ergibt sich durch
die EEG-Vergilitung abziiglich des Marktpreisindikators. Dieser Indikator bestimmt sich durch
den ungewichteten Monatsmittelwert der stiindlichen Strompreise an der EEX (Phelix-Base)
gewichtet mit einem technologiespezifischen Profilfaktor. Dieser Profilfaktor beriicksichtigt die
unterschiedlichen Einspeisestrukturen von EEG-Strom und soll deren unterschiedliche
Verkaufserlose auf dem Strommarkt beriicksichtigen.?® So liegt bspw. der Verkaufswert von
Fotovoltaikstrom aufgrund der tendenziellen Einspeisung zu Hochpreiszeiten hoher als
derjenige von volatiler Stromeinspeisung auf Basis von Windenergie.50 Der Strompreis im
Rahmen der gleitenden Pramie wird ex post ermittelt, um das Risiko eines schwankenden

Marktpreisniveaus fiir die Anlagenbetreiber zu eliminieren.

ABBILDUNG 5-1: ERLOSKOMPONENTEN DES EE-BETREIBERS BEIM MARKTPRAMIENMODELL

Fixe Pramie fir Handelsanbindung
Profilservicekomponente zur Fahrplanerfiillung

= Fahrplanerfullungsfaktor * Strompreis (Phelix-Base)
Pramie —
Gleitende Pramie

= EEG-Vergltung - Profilfaktor * Strompreis (Phelix-Base)

Verkaufs- __J Marktwert der EE

erlos

—

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH auf Basis BMU (2008).

Da der EE-Betreiber bei Wahl der Marktpramie seinen Strom selbst vermarkten muss, ist er
auch fiir den Ausgleich von Abweichungen zwischen prognostizierter und realisierter
Einspeisung verantwortlich. Die damit verbundenen Kosten der Fahrplanerfiillung bzw. der

Beschaffung der notwendigen Ausgleichsenergie fiir EEG-Anlagen wurden bisher den

49 Der Profilfaktor beriicksichtigt das je nach EE-Technologie unterschiedliche Einspeiseprofil. Je nachdem, ob die
EE-Anlage - bspw. auf Grund von Dargebotsabhdngigkeiten - tendenziell zu Hochpreiszeiten oder aber zu
Niedrigpreiszeiten einspeist, ist auch der Marktwert des Stroms unterschiedlich.

50 Der Verkaufswert von EE-Strom wird zusatzlich beeinflusst durch den sogenannten ,merit oder‘-Effekt der
Erneuerbaren Energien. So fiihrt bspw. eine hohe Windenergieeinspeisung zu einer geringeren vom
konventionellen Kraftwerkspark zu deckenden residualen Last und in der Konsequenz zu einer Reduktion der
Strompreise in zahlreichen Stunden des Jahres. Somit fiihrt eine hohe EE-Einspeisung in einzelnen Stunden zu
einer Verringerung des Strompreises und somit auch des Verkaufswertes des einspeisenden EE-Stroms.
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Ubertragungsnetzbetreibern angelastet, so dass den EE-Betreibern bisher keine diesbeziiglichen
Kosten entstanden sind. Im Marktpramienmodell wird dem EE-Betreiber fiir diese zusatzlich
anfallenden Kosten eine Vergiitung in Form einer Profilservicekomponente gewéhrt. Die Hohe
dieser Vergiitung wird wiederum an den ungewichteten Monatsmittelwert der stiindlichen
Strompreise an der EEX (Phelix-Base) gekoppelt und mit einem nach EE-Technologien

unterschiedlichen Fahrplanerfiillungsfaktor gewichtet.

Wiéhrend der EE-Betreiber bei Wahl der Festpreisvergilitung keine eigenstandige Vermarktung
seines erzeugten Stroms durchfilhren muss, fallen dem EE-Betreiber bei Wahl des
Marktpramienmodells Kosten fiir den Aufbau einer eigenen Handelsabteilung oder der
Beauftragung eines fremdgefiihrten Handelsunternehmens an. Diese Kosten sollen dem EE-
Betreiber in Form einer fixen Pramie fiir die Handelsanbindung erstattet werden. Die Hohe der
Pramie ist je nach EE-Technologie unterschiedlich.

Die Hohe der einzelnen Vergiitungskomponenten fiir die unterschiedlichen EE-Technologien
sind in Tabelle 5-1 dargestellt. So wird vorgeschlagen, dass der Profilfaktor fiir Windenergie fiir
das Jahr 2009 mit 83,5 % angesetzt wird und dieser jedes Jahr um weitere 0,75 Prozentpunkte
abgesenkt wird. Diese jahrliche Absenkung sollte laut der Autoren aufgrund der Verringerung
des Marktwertes der Windenergie mit zunehmendem Ausbau der Windkraft erfolgen. In Zeiten
hoher Windenergieeinspeisung sinken die Strompreise auf dem Grofdhandelsmarkt und
verringern somit den Marktwert der Windenergie. Dieser Wertverlust der Windenergie in Bezug
zum Strompreis auf dem Grofdhandelsmarkt wird somit im Rahmen des Vorschlags zum
Marktpramienmodell beriicksichtigt. Fir die Vergiitung von Fotovoltaikstrom wird im
Marktpramienmodell ein Profilfaktor von 120 % angesetzt, was den vergleichsweise hohen Wert
des Fotovoltaikstroms aufgrund der tendenziell peak-lastigen Einspeisung beriicksichtigen soll.
Fir den Profilfaktor von Wasserkraft, Biomasse und Geothermie wird ein Wert von 100 %
vorgeschlagen, da sich der Marktwert dieser EE-Technologien sehr stark am Wert des

Borsenpreises fiir Grundlaststrom (Phelix-Base) orientiert.

TABELLE 5-1: PARAMETER IM MARKTPRAMIENMODELL FUR DAS JAHR 2009
Technologie Profilfaktor o rfi.::lal‘:r:::;;;(tor Handelsanbindung
% % €/MWh
Windenergie 83,5%" 20,0% 3,0
Biomasse 100,0% 2,5% 2,5
Wasserkraft 100,0% 2,5% 2,5
Fotovoltaik 120,0% 10,0% 3,0
Geothermie 100,0% 2,5% 2,5
0 jahrliche Absenkung um 0,75 Prozentpunkte

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH auf Basis BMU (2008).

Analog zum Profilfaktor werden die EE-Technologien beziiglich des Fahrplanerfiillungsfaktors
ebenfalls in unterschiedliche Kategorien eingeteilt. So liegt der Fahrplanerfiillungsfaktor fiir

Windenergie gemafd Modellvorschlag bei 20 % und somit die Profilservicekomponente bei 20 %
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des Preises Phelix-Base. Fiir Windenergie wird die vergleichsweise hochste
Profilservicekomponente gewdahrt, da hierfiir die héchsten Unsicherheiten in Bezug auf die
Kosten der Fahrplanerfiillung bzw. der Beschaffung von Ausgleichsenergie unterstellt werden.
Die Fotovoltaik als weitere dargebotsabhangige und volatil einspeisende EE-Technologie erhalt
einen Fahrplanerfillungsfaktor von 10 % und somit eine Profilservicekomponente von 10 % des
Phelix-Base. Es wird davon ausgegangen, dass die Einspeisung von Fotovoltaik im Vergleich zur
Windenergie im Tagesverlauf weniger schwankt und daher die Kosten der Fahrplanerfiillung im
Vergleich zur Windenergie geringer sind. Fiir die (grundsétzlich) regelbaren EE-Technologien
Biomasse, Wasserkraft und Geothermie wird ein Fahrplanerfiillungsfaktor von 2,5%

angesetzt.51

Die Verglitung flir die Handelsanbindung soll gemaff Modellvorschlag fiir Windenergie und
Fotovoltaik bei 3 € je MWh liegen und damit um 0,5€ je MWh hoher als bei Biomasse,
Wasserkraft und Geothermie. Diese Differenzierung soll den vergleichsweise hoheren Prognose-
und Vermarktungsaufwand der dargebotsabhingigen und volatil einspeisenden EE-

Technologien Windenergie und Fotovoltaik berticksichtigen.

5.2 Ausgestaltung des Kombikraftwerksbonus

Ein weiterer Entwurf zur Umsetzung der Verordnungsermachtigung nach EEG(2009) § 64
Absatz 1 Punkt 6 stellt der sogenannte Kombikraftwerksbonus dar. Dieser kann sowohl in
substitutiver als auch in komplementirer Beziehung zum Marktpramienmodell stehen. Im
Folgenden werden die Ziele, Anspruchsvoraussetzungen und konkreten Vergiitungsregeln
gemdafd dem Abschlussbericht ,Wissenschaftliche Begleitung bei der fachlichen Ausarbeitung

eines Kombikraftwerksbonus“ vom Juli 2009 dargestellt.52

Der Kombikraftwerksbonus soll als vorrangiges Ziel die Technologieentwicklung und
Technologieanwendung zur bedarfsorientierten Einspeisung verfolgen. Als (mogliche)
Anforderungen an den Kombikraftwerksbonus werden Investitionssicherheit, die Entlastung
der Ubertragungsnetze sowie die Teilnahme am Regelenergiemarkt definiert. Als weitere Effekte
werden die Briickenbildung zwischen F & E und Markt sowie die Starkung der Vorteile der
Dezentralitit genannt. Vorteile gegeniiber der Direktvermarktung und dem Modell der
gleitenden Marktpramie werden von den Autoren des oben genannten Abschlussberichtes

insbesondere in den Bereichen Technologieentwicklung und Investitionssicherheit gesehen.

Grundsatzlich werden als anspruchsberechtigte Technologien EEG-Anlagen definiert, die
zumindest einen Teil der Einspeisung gezielt zeitlich verlagern koénnen. Dazu gehéren gemaf3
Vorschlag Stromspeicher und E-Kfz in Kombination mit EEG-Anlagen, EEG-Anlagen mit Warme-

und/oder Brennstoffspeicher sowie Wasserkraftanlagen mit Schwellbetrieb. Dabei wird beim

51 Die im Rahmen des EEG vergiiteten Technologien Deponie-, Kldr- und Grubengas sind in den bisherigen
Vorschldgen nicht enthalten.

52 Vgl. ISET et al. (2009). Der Modellvorschlag im Abschlussbericht kann unserer Auffassung nach als eine
Darstellung der Eckpunkte angesehen werden. An zahlreichen Stellen ist eine Konkretisierung erforderlich, da bei
einzelnen Aspekten beziiglich der Anspruchsvoraussetzungen und der konkreten Berechnung der Vergiitung
keine Eindeutigkeit gegeben ist.
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Poolen von mehreren Anlagen einer oder mehrerer Technologien ein regionaler Zusammenhang
vorgeschrieben, so dass sich alle Komponenten innerhalb einer Regelzone oder eines
Teilgebietes einer Regelzone befinden miissen. Zusatzlich hat der Betreiber verpflichtend eine

Fahrplananmeldung fiir den Folgetag abzugeben.

Bei den Vergiitungsregelungen wird zwischen einer Bedarfskomponente und einer
Technologiekomponente differenziert. Grundsatzlich soll sowohl im Modell der festen
Einspeisevergiitung als auch in der Direktvermarktung (ggf. auch im Modell der gleitenden
Marktprdamie) fiir Anlagenbetreiber die Moglichkeit bestehen, die Technologiekomponente zu
erhalten. Die Bedarfskomponente dient als Signal fiir den Betrieb des ,Kombikraftwerks‘ und ist

somit als ,Preissignal‘ innerhalb der festen Einspeisevergiitung definiert.

Als Preis- bzw. Bedarfssignal fiir die Bedarfskomponente wird die residuale Last in Deutschland
vorgeschlagen. Die Ermittlung der residualen Last soll zentral durch die
Ubertragungsnetzbetreiber auf Basis von Einspeiseprognosen fiir Windenergie und Fotovoltaik
sowie von typisierten Profilen der bundesweiten Last - in stiindlicher Auflésung und auf
Grundlage einer Differenzierung nach Sommer, Winter und Friihling/Herbst sowie Sonn-
/Feiertag, Samstag und Werktag - erfolgen. Die Einspeiseprognosen fiir Windenergie und
Fotovoltaik, die zur Berechnung der residualen Last erforderlich sind, sollen auf Basis des
jeweiligen Standes der Technik verbindlich fiir den Folgetag und unverbindlich fiir den darauf
folgenden Tag ermittelt werden. Auf Basis der hieraus resultierenden bundesweiten residualen
Last werden die 24 Stunden des jeweiligen Tages in drei Preisstufen eingeteilt. Jede Preisstufe
umfasst acht Stunden. Die acht Stunden mit HRL (Hohe Residuale Last) umfassen die Stunden
mit der hochsten bundesweiten residualen Last, die acht Stunden NRL (Niedrige Residuale
Last)umfassen die Stunden mit der niedrigsten bundesweiten residualen Last. Die
verbleibenden acht Stunden werden als ,neutral’ behandelt. Grafisch ist die Herleitung von HRL-
und NRL-Zeiten in Abbildung 5-2 dargestellt.

Die Hohe der Bedarfskomponente, die den Betreibern des Kombikraftwerks ausgezahlt wird,
unterscheidet sich nach Technologien. Dabei werden die Vergiitungen, die auf Basis der
Bedarfskomponente gezahlt werden, jeweils fiir die einzelnen Komponenten des
Kombikraftwerks ermittelt.53 Hierbei wird einerseits zwischen EEG-Anlagen auf Basis von
Biogas, Deponie- und Klargas sowie Pflanzendl mit und ohne KWK nach Anlagengréfie und

andererseits zwischen Stromspeichern verschiedener Technologien unterschieden.5*

Ausgehend von der impliziten Annahme einer Bandeinspeisung von EEG-Anlagen zur

Stromerzeugung auf Basis von Biogas, Klar- und Deponiegas sowie Pflanzendél im

53 In diesem Zusammenhang bleibt unklar, wie bei Anlagenpools, die aus mehreren Anlagen - insbesondere
Stromspeichern sowie Anlagen mit Warme- und / oder Gasspeichern - bestehen, eine Differenzierung erfolgen
soll. Hier sind Probleme der doppelten Vergiitung in der Praxis inhdrent gegeben, was in der Analyse des
Kombikraftwerksbonus vertieft behandelt wird.

54 In diesem Zusammenhang ldsst der Vorschlag offen, ob andere EEG-Anlagen, wie z. B. Anlagen auf Basis fester
Biomasse oder Geothermie, und andere Stromspeicher, wie z.B. Schwungrdder, als Komponenten des
Kombikraftwerks bzw. vom Bezug der Technologiekomponente ausgeschlossen sind. Ebenfalls unterscheidet die
Technologiekomponente bei EEG-Anlagen ausschlieflich zwischen den drei Anlagengréfen 150 kW, 500 kW und
1.000 kW bei der Differenzierung nach Anlagengrofien. Welche konkrete Unterteilung aus dieser Differenzierung
folgt ist unklar.
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Festpreisvergiitungsmodell soll fiir diese Anlagen im Rahmen des Kombikraftwerksbonus eine

Zahlung zusatzlich zur Festpreisverglitung bei Einspeisung von Energie in HRL-Stunden in Héhe

von 2 Cent je kWh erfolgen.

ABBILDUNG 5-2: BESTIMMUNG DER RESIDUALE LAST SOWIE ERMITTLUNG VON HRL- UND NRL-ZEITEN

80

NRL mHRL —Last —Wind + PV —residuale Last
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Uhrzeit
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH auf Basis ISET(2009)

Bei Einspeisung von Energie in NRL-Stunden sind 2 Cent je kWh von der Festpreisvergilitung

abzuziehen.

Der Erlos aus der Bedarfskomponente bestimmt sich somit gemaf3:

- Cent
ErlosBedarfskomponente = (Z Eeingespeist - Z Eeingespeist) -2 m

HRL NRL

Fiir Stromspeicher wird zusatzlich die Energie vergiitet, die in NRL-Zeiten enthnommen wird.

Energie, die in HRL-Zeiten entnommen wird, wird hingegen mit einer ,Strafzahlung” belegt.

Dartiber hinaus wird eine zusatzliche Vergitungskomponente aufgenommen, die die
Wirkungsgradverluste des Stromspeichers ausgleichen soll und je eingespeister kWh in HRL-

Zeiten gezahlt wird. Diese Energie wird mit einem Drittel der spezifischen Vergiitungszahlungen

gemafl Festpreisvergiitungsmodell des eingespeicherten Stroms aus EEG-Anlagen jedoch

maximal mit 3,3 Cent je kWh der eingespeisten Energie aus dem Stromspeicher in HRL-Zeiten

angesetzt. Somit ergibt sich der Erlos aus der Bedarfskomponente fiir Stromspeicher gemaf3:

ErlasBedarfskomponente =

Cent
(Z Eeingespel’st - Z Eeingespeist + Z Eentnommen - Z Eentnommen) -2 m +

HRL NRL NRL NRL

1
3 max{Vergiitung entnommener EEG — Strom; 9,9} Z Eecingespeist

HRL
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Neben der Bedarfskomponente wird den Kombikraftwerksbetreibern eine
Technologiekomponente als Zahlung gewahrt. Die Hohe der Technologiekomponente hiangt von
der Technologie ab. Sie wird einerseits fiir unterschiedliche Typen von Stromspeichern und
andererseits fiir EEG-Anlagen auf Basis Biogas, Deponie- und Klargas sowie Pflanzendl mit Gas-
und/oder Warmespeicher, die nach EEG vergiitet werden, gewahrt. Die Technikkomponente
wird dabei auf die elektrische Leistung (Stromspeicher) bzw. auf die zusatzliche elektrische
Leistung (EEG-Anlagen auf Basis Bio-, Deponie- und Klargas sowie Pflanzendl mit Gas-
und / oder Warmespeicher) bezogen. Die unterschiedlichen Hoéhen der spezifischen

Technologiekomponente sind im Uberblick in Tabelle 5-2 dargestellt.

TABELLE 5-2: TECHNOLOGIEKOMPONENTE DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS
Technik / Kat : Technologiekomponente in
echni ategorie
= €/kWa
Stromspeicher
adiabate Druckluft dezentral 473,3
Redox-Flow-Batterie 169,5
Natrium-Schwefel-Batterie 751,6
Blei-Saure-Batterie 122,8
Lithium-lonen-Batterie 487,7
Pumpspeicherwerk -71,4
Wasserstoffspeicherung mit Wasserstoffmotor 248,7

Gasspeicher fiir Biogas (Vor-Ort-Verstromung), Deponiegas und Klargas

150 kW-BHKW 158,0 bis 227,0
500 kW-BHKW 34,0 bis 69,0
1000 kW-BHKW 1,0 bis 27,0

Warmespeicher fiir KWK-Anlagen mit Biogas (Vor-Ort-Verstromung),
Deponiegas und Klargas

150 kW-BHKW 194,0 bis 263,0
500 kW-BHKW 55,0 bis 90,0
1000 kW-BHKW 16,0 bis 42,0

Warmespeicher fiir KWK-Anlagen mit Biogas (Fernverstromung)

150 kW-BHKW 162,2 bis 292,0
500 kW-BHKW 74,3 bis 114,0
1000 kW-BHKW 43,6 bis 57,0

Warmespeicher fir KWK-Anlagen mit Pflanzendl

150 kW-BHKW 216,9 bis 305,0
500 kW-BHKW 132,3 bis 168,0
1000 kW-BHKW 84,0 bis 102,0

Quelle: ISET (2009)
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Bei Stromspeichern bestimmt sich die anzusetzende elektrische Leistung als arithmetisches
Mittel der monatlichen 90 %-Quantile der gemessenen 15-Minuten-Mittelwerte der Einspeisung

im vergangenen Betriebsjahr.

Bei EEG-Anlagen, welche ihre Stromerzeugung im zeitlichen Lastverlauf verlagern, wird die
Technologiekomponente auf die Differenz der Spitzenleistung, die analog zum Vorgehen bei
Stromspeichern berechnet wird, und der durchschnittlichen Einspeiseleistung im Jahr, die sich
als Quotient der eingespeisten elektrischen Energien im Jahr und der Anzahl der Stunden in dem
Jahr ergibt, bestimmt. Im Falle von EEG-Anlagen mit Gas- und/oder Warmespeichern ergibt sich
die Hohe der Technologiekomponente somit aus zwei Multiplikatoren - dem spezifischen Preis
und der zusatzlichen elektrischen Leistung. Der spezifische Preis wird einerseits in Abhingigkeit
von der Grofle der EEG-Anlage - 150 kW-BHKW, 500 kW-BHKW und 1.000 kW-BHKW - und
andererseits vom Speichertyp, d.h. Gasspeicher und/oder Warmespeicher, definiert. Die
zusatzliche Leistung hangt von der EEG-Anlage, der ggf. durch Gas- und oder Warmespeicher
zusatzlich gewonnenen Flexibilitit der Fahrweise sowie der tatsachlichen durchschnittlichen

Auslastung und des Betriebs in Spitzenlaststunden ab.

Uber die Technologiekomponente ist eine Forderung von bis zu 10 Jahren vorgesehen, solange

die Fordervoraussetzungen erfiillt sind.
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6 Analyse der Modellvorschlage

In diesem Kapitel werden die beiden diskutierten Modelle der Marktpramie und des
Kombikraftwerksbonus analysiert. Diese Analyse erfolgt zum einen bei jeweils separater
Umsetzung als Option zum derzeit bestehenden EEG inkl. der Madglichkeit der
Direktvermarktung. Daran anschliefSend wird analysiert, welche Auswirkungen eine parallele
Umsetzung der beiden Modellvorschlage hitte. Zunachst werden die Modelle jeweils auf Basis
theoretischer Uberlegungen hinsichtlich der Integrationsziele, welche mit einer
Verordnungsermdachtigung verfolgt werden sollen, analysiert. In einem zweiten Schritt werden
die Inanspruchnahmepotenziale sowie die Kosten und der Nutzen der diskutierten Modelle mit
Hilfe geeigneter Methoden quantifiziert. Am Ende dieses Abschnitts werden die Kernergebnisse

dieser Analyse nochmals zusammengefasst.

6.1 Methodik

Da die Analyse der beiden diskutierten Modelle der Marktpramie und des
Kombikraftwerksbonus in zwei Schritten erfolgt, werden zundchst fiir beide
Untersuchungsschritte die jeweils verwendeten Analysemethoden erlautert.

6.1.1 Theoretische Untersuchungsaspekte

In einem ersten Schritt werden die grundsatzlichen Effekte bei einer Implementierung der
beiden diskutierten Modelle dargelegt und aus theoretischer Sicht bewertet. Die Effekte werden
an dieser Stelle jedoch noch nicht quantifiziert. Die beiden Modellvorschlage zur Schaffung einer
Rechtsverordnung gemafd § 64 Absatz 1 Nr. 6 EEG (2009) nennen jeweils mehrere Ziele, die mit
deren Umsetzung verfolgt werden. Hierzu zihlen u. a. bedarfsgerechte Einspeisung, verbesserte
Prognosegiite, Investitionssicherheit und Technologieentwicklung sowie Schaffung von
dezentralen Erzeugungsstrukturen. Zugleich enthdlt die Verordnungsermachtigung der

Rechtsverordnung konkrete Vorgaben fiir die Ziele:

e Verstetigung des Stroms aus Erneuerbaren Energien;
e Bedarfsgerechte Einspeisung des Stroms aus Erneuerbaren Energien;
e Verbesserte Markt- und Netzintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien;

e Schaffung von Voraussetzung fiir die Teilnahme am Regelenergiemarkt.

Diese wurden bereits vor dem Hintergrund der Integrationsanforderungen Erneuerbarer
Energien in Abschnitt 3.6 definiert und konkretisiert. In der nachfolgenden Analyse werden als
Bewertungsmafistabe die in der Verordnungsermachtigung genannten Ziele verwendet. Die in
den Modellvorschlagen zusitzlich genannten Ziele konnen allenfalls als Unterziele
Beriicksichtigung finden. Die Modellvorschlage werden beziiglich ihrer Zielerreichung zunachst
jeweils an den vorhandenen Regelungen im EEG (2009), d. h. dem Festpreisvergiitungssystem

inklusive der Option der Direktvermarktung, evaluiert.

Neben der grundsatzlichen Eignung der Modellvorschlage im Hinblick auf eines oder mehrerer
Ziele der Verordnungsermachtigung werden die Anreizwirkungen der Modellvorschlage fiir

Betreiber von EEG-Anlagen analysiert. Die mit der Setzung von Anreizen verbundene, inharente
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Gefahr des ,Rosinenpickens” bzw. die Moglichkeit der Erzielung von unerwiinschten
Mitnahmeeffekten werden vor dem Hintergrund der statischen und dynamischen Effizienz
untersucht. Grundsatzlich sind bei alternativen Optionen Mitnahmeeffekte inhdrent gegeben,
wenn den Betreibern von EEG-Anlagen Anreize gegeben werden sollen, von einem bestehenden
Vergiitungsmodell in ein anderes zu wechseln. So ergeben sich bereits bei der monatlichen
Wahlmoglichkeit zwischen Festpreisverglitungsmodell des EEG und der Direktvermarktung
(ohne Pramie) Mitnahmeeffekte. EEG-Anlagenbetreiber optieren derzeit bspw. nur fiir die
Direktvermarktung, wenn sie bei dieser Option im entsprechenden Zeitraum eine héhere
Erloserwartung unter Beriicksichtigung zusatzlicher Kosten haben. In entsprechender Weise
werden EEG-Anlagenbetreiber nur im Falle einer erwarteten Erloserhohung fiir ihre
Einspeisung unter Beriicksichtigung der zusatzlichen Kosten fiir die Teilnahme am jeweiligen
Modell optieren. Im Gegensatz zu erwiinschten Anreizwirkungen wird durch unerwiinschte
Mitnahmeeffekte kein Beitrag zur Erreichung der anvisierten Ziele geleistet. Entscheidend ist
dabei zur Beurteilung einer Mafdnahme, ob der (volkswirtschaftliche) Nutzen héher ist als die
Kosten. Dieses kann sowohl beziiglich der statischen als auch der dynamischen Effizienz

gemessen werden.

Zur theoretischen Beurteilung der Modellvorschlage werden abschliefRend jeweils der Aufwand
und die Auswirkungen auf unterschiedliche Marktakteure untersucht und dargestellt.

6.1.2 Zu quantifizierende Untersuchungsaspekte

Um das monatliche Inanspruchnahmepotenzial sowie die mit einem Modellwechsel
verbundenen Forderkosten bestimmen zu konnen, wird auf ein Optimierungsmodellss fiir die
Wahl der monatlichen Entscheidung fiir ein bestimmtes Fordermodell fiir Erneuerbare Energien
zuriickgegriffen. Darin flieRen die zur Entscheidung bzgl. eines Wechsels in eines der
untersuchten Fordersysteme bzw. die Direktvermarktung notwendigen Parameter als Input ins
Modell ein. Das Modell entscheidet schliefilich aus Sicht der Investoren, welches System fiir den
jeweiligen EEG-Anlagenbetreiber den grofdten Erloés bietet (Gewinnmaximierung). Als
systemunabhdngige Parameter fliefien bspw. die Kapazititen der bestehenden und zukiinftigen
EEG-Anlagen sowie die voraussichtlichen Stilllegungen der Anlagen ein. Um die variablen Kosten
der EEG-Anlagen zu berticksichtigen, werden zusatzlich die Wirkungsgrade der EE-Technologien
aufgenommen. Die Einspeisestrukturen fiir dargebotsabhangige EE-Technologien werden dem
Modell ebenfalls vorgegeben. Auf der Erlosseite werden die unterschiedlichen
Erléskomponenten der unterschiedlichen Férdermodelle berticksichtigt. Dies sind im
Wesentlichen die Festpreisvergiitungen des EEG, die Strompreise (falls Eigenvermarktung), der
Profilfaktor, die Profilservicekomponente und der Marktanbindungsbonus beim
Marktpramienmodell sowie die Bedarfs- und die Technologiekomponente im K-Bonusmodell.
Auf der Ausgabenseite fallen systemunabhdngig Brennstoffkosten fiir Bioenergieanlagen an.
Sowohl bei der Direktvermarktung als auch im Marktpramienmodell kommen fiir den EE-
Betreiber anfallende Kosten fiir den Profilservice (Ausgleichsenergiekosten) sowie Kosten fiir

die Handelsanbindung inkl. der Erstellung der Einspeiseprognose hinzu.

55 Eine Modellbeschreibung erfolgt im Anhang dieses Berichts.
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ABBILDUNG 6-1: METHODIK ZUR BESTIMMUNG DES MONATLICHEN INANSPRUCHNAHMEPOTENZIALS, DER
FORDERKOSTEN UND DER EINSPEISESTRUKTUR BEI WAHL DES FORDERSYSTEMS

Technische Parameter

« Kapazitaten Bestandsanlagen * Wirkungsgrade EE-Techn. und Speicher
« Kapazitaten Zubauten * Volllaststunden
« Kapazitatsstilllegungen * Speicherparameter (Grof3e, Dauer Ein- und Ausspeicherung,...)
Festpreisvergiitung ‘ Direktvermarktung
Einnahmen Ausgaben Einnahmen Ausgaben
» EEG-Vergiitungs- « Brennstoffkosten M (0] natl iChe « * Strompreis * Brennstoffkosten
satz Biomasse « Vermiedene Biomasse
Wahl d es Netznutzungs- * Profilservicekosten
a2 _ entgelte * Kosten fur
FO rder Marktanbindung
systems
Marktpriamienmodell auf Basis Kombikraftwerksbonus
Erldsopti-
Einnahmen Ausgaben P Einnahmen Ausgaben

mierung
« Strompreis « Brennstoffkosten * EEG-Vergltungs- * Brennstoffkosten
« gleitende Pramie Biomasse satz Biomasse

« Profilservice- « Profilservicekosten * Bedarfskomponente
komponente « Kosten fir * Technologie-
« Handelspramie Marktanbindung komponente
Modelloutput

« Inanspruchnahmepotenzial nach Férdersystem und EE-Technologie
« Bruttoférderkosten nach Fordersystem und EE-Technologie
« Einspeisestruktur nach Férdersystem und EE-Technologien

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Dieses Einsatzmodell ermoglicht die Quantifizierung der Ergebnisse diverser Eingangsszenarien
und Fordersysteme. Einerseits ermittelt das Modell die Inanspruchnahme der einzelnen
Fordermodelle durch die unterschiedlichen EE-Betreiber. Des Weiteren konnen die
Bruttoférderkosten auf jahrlicher Basis gemafi der unterschiedlichen Férdermodellen berechnet
werden. Als weiteres zentrales Ergebnis fiir die Analyse dieser Studie konnen ebenfalls die
Einspeisestrukturen der einzelnen EE-Technologien auf stiindlicher Basis ermittelt werden.
Durch die Analyse der Verdnderung dieser Einspeisestrukturen fiir die unterschiedlichen
Fordermodelle im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem konnen Aussagen iiber die

Bedarfsgerechtigkeit bzw. dessen Steuerungswirkung berechnet werden.

Als Untersuchungsrahmen wird eine Kosten-Nutzenanalyse vorgenommen, um die
Bedarfsgerechtigkeit der unterschiedlichen Férdermodelle zu evaluieren. Dabei werden auf der
einen Seite die Forderkosten der verschiedenen Modelle miteinander verglichen, die im Rahmen
der EEG-Umlage den Strompreis fiir den Endverbraucher erhéhen (Kostenanalyse). Auf der
anderen Seite werden die Kosteneinsparungen im konventionellen Strommarkt miteinander
verglichen (Nutzenanalyse). Ein durch die hier diskutierten Férdermodelle verminderter oder
erhohter Netzausbau ist nicht zu erwarten (vgl. Abschnitt 4.3.2), so dass Netzkosten und -

entgelte als konstant angesetzt werden kénnen.
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Kosten der Umsetzung der Verordnungsermdachtigung

Damit die EEG-Anlagenbetreiber sich entscheiden, aus der Festpreisvergiitung in einen anderen
Fordertarif zu wechseln, miissen ihnen entsprechende monetdre Anreize gesetzt werden. Das
bedeutet, dass ein EE-Betreiber lediglich dann gegen die Festpreisvergiitung optiert, wenn er am
Ende einen hoheren Gewinn erwartet. Eine Gewinnsteigerung fiir einen EE-Betreiber kann im
Rahmen dieser Untersuchung durch die Erhéhung der spezifischen Deckungsbeitragess erreicht
werden. Dadurch erfolgt eine Verdnderung der gesamten Fordersummen (Bruttoférderkosten),

die an die EE-Betreiber gezahlt werden.

Die Verdanderung der Brutto-Forderkosten durch die Einfiihrung eines weiteren Férdermodells
fiir EEG-Strom stellen allerdings die Belastungen fiir die Endverbraucher lediglich unzureichend
dar. Der durch die EE-Betreiber erzeugte Strom wird im derzeitigen Festpreisvergiitungssystem
durch die Ubertragungsnetzbetreiber aufgenommen und vergiitet sowie anschlieRend am
Strommarkt verauflert (Vermarktungswert des EEG-Stroms). Diese Erlose miissen den Brutto-
Forderkosten gegengerechnet werden. Lediglich der Differenzbetrag (Netto-Forderkosten)
zwischen Brutto-Forderkosten und Vermarktungswert des EEG-Stroms wird daher den
Endverbrauchern in Rechnung gestellt. Im Marktpramienmodell und bei der Direktvermarktung
miissen die EEG-Anlagenbetreiber ihren Strom hingegen selbstindig vermarkten. Im
Marktpramienmodell vermindert sich durch die gleitende Marktpramie dementsprechend die
Forderung. Somit liegen die Bruttofdrderkosten des Marktpramienmodells niedriger im
Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem, wo der Vermarktungswert des EEG-Stroms bereits in
der EEG-Vergiitung enthalten ist. Da jedoch bei Betrachtung der Nettoforderkosten die
Bruttoférderkosten bereits um die Vermarktungserlose bereinigt sind, kénnen diese zur

Bewertung der zusatzlichen Kosten herangezogen werden.

Bei der Bestimmung des Vermarktungswerts des EEG-Stroms ist zu beriicksichtigen, dass sich
dieser in den unterschiedlichen Férdermodellen verdandern kann. So ist davon auszugehen, dass
sich der Vermarktungswert von denjenigen EEG-Anlagen, die bedarfsgerecht einspeisen werden,
im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem ansteigen wird. Dies liegt daran, dass diese
Technologien in Stunden hoher Strompreise vermehrt einspeisen und in Stunden niedriger
Stunden vermindert einspeisen. Zu beachten ist hierbei, dass dies auch Riickwirkungen auf den
Vermarktungswert der dargebotsabhédngigen EEG-Anlagen hat, ohne dass diese ihre Einspeisung
anpassen. Wenn steuerbare EEG-Anlagen bspw. in windstarken Zeiten und niedrigen
Strompreisen ihre Einspeisung drosseln, so ist die Strompreisabsenkung weniger stark, als
wenn diese Anlagen konstant bzw. nicht bedarfsgerecht einspeisen. Somit erhdhen die
steuerbaren EEG-Anlagen durch eine bedarfsgerechte Einspeisung den Vermarktungswert des
EEG-Stroms derjenigen Anlagen, die in Stunden niedriger Strompreise einspeisen. In Stunden
hoher Strompreise und bspw. wenig Wind erh6hen steuerbare EEG-Anlagen ihre Erzeugung und
verringern somit den Strompreisanstieg. Somit verringert sich der Vermarktungswert der

anderen EEG-Anlagen in diesen Zeiten. Jedoch wird zu diesen Stunden zumeist deutlich weniger

56 Riickwirkungen einer verbesserten Fahrplantreue auf die bereitzustellende Vorhaltung von Regelleistung wurden
im Rahmen der modellbasierten Untersuchung nicht berticksichtigt.
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EEG-Strom eingespeist im Vergleich zu Stunden niedriger Strompreise. Diese Verdnderung des
Vermarktungswerts der einzelnen EE-Technologien wirkt auf die Nettoforderkosten. In der
folgenden Analyse wird dieser Effekt nochmals separat fiir die einzelnen Férdermodelle
dargestellt. Dabei wird der Vermarktungswert iiber den Profilfaktor der EE-Technologie

definiert.

Ein weiterer Bestandteil, der durch die Einfiihrung neuer Férdermodelle fiir EEG-Strom
beeinflusst wird, sind Belastungen der Endverbraucher mit den Kosten fiir Ausgleichsenergie.
Bspw. erfolgt im Rahmen des Marktpramienmodells eine spezielle Vergiitung dieser Kosten,
wahrend in allen anderen diskutierten Modellen keine spezielle Vergiitung erfolgt bzw. im
Rahmen der EEG-Umlage auf die Endverbraucher umgelegt werden. Im Vorschlag des
Marktpramienmodells argumentieren die Autorens?, dass durch den Wechsel der EE-Betreiber
in diesen Fordertarif Mehrkosten fiir Ausgleichsenergie entstehen, die im Rahmen einer
Profilservicekomponente abzugelten sind.58 Allerdings weisen die Autoren auf die Schwierigkeit
einer addquaten Kostenabschitzung dieser Komponente hin. 59 Auf Basis von drei
unterschiedlichen Schatzverfahren ermitteln sie spezifische Kosten fiir Ausgleichsenergie von
Windenergieanlagen zwischen 1,09 € je MWh und 13,98 € je MWh im Jahr 2007 (Fiir das erste
Halbjahr 2008 erfolgt eine Abschatzung zwischen 1,64 € je MWh und 16,44 € je MWh). Diese
Bandbreite zeigt bereits die Problematik einer Bezifferung der tatsidchlich anfallenden
Ausgleichsenergiekosten.

Im Rahmen der folgenden Analyse wird auf Basis empirischer Daten eine eigene Abschitzung
der Ausgleichsenergiekosten fiir Windenergie vorgenommen. Dabei sind einerseits die durch die
UNB verdéffentlichten Regelzonensaldi, die Windprognosefehler sowie die korrespondierenden
Ausgleichsenergiepreise auf viertelstiindlicher Basis ausgewertet worden. Wirkte die
Windprognose in einer Viertelstunde Regelzonensaldo entlastend, so wurde der Prognosefehler
mit dem Ausgleichsenergiepreis vergiitet. Im anderen Fall entstanden fiir den Prognosefehler
Ausgleichsenergiekosten. Auf Basis dieser Auswertung konnten fiir das Jahr 2009 mittlere
Ausgleichsenergiekosten in Hohe von 1,5 € je MWh ermittelt werden. Die Untersuchungen
zeigten ebenfalls, dass die Windprognosefehler und die Regelzonensaldi in ca. 50 % aller Fille
das gleiche Vorzeichen hatten. Fiir die Extrapolation dieser Kosten fiir das Jahr 2015 und 2020

wurde angenommen, dass die Windprognosefehler in zunehmendem Mafe die Regelzonensaldi

57 Vgl. Sensfuss, F., Ragwitz, M. (2009).

58 Diese Mehrkosten fiir die EE-Betreiber erhéhen jedoch nicht per se die Gesamtkosten des Systems. Vielmehr
verlagern sich die Kosten fiir die Ausgleichsenergie im Marktpramienmodell von den Ubertragungsnetzbetreibern
auf die EE-Betreiber. Vorzeichen und Ausmaf einer eventuellen Anderung der Gesamtkosten fiir
Ausgleichsenergie hdngt dann davon ab, ob die tendenzielle Erhdhung durch Aufteilung des Anlagenkollektivs
(geringere Durchmischung) oder die tendenzielle Senkung durch monetire Optimierungsanreize fiir di e EE-
Betreiber (bzw. ihrer jeweiligen Bilanzkreisverantwortlichen) zur Optimierung der Fahrplanerfiillung tiberwiegt.

59 Die derzeitige Organisation des Ausgleichsenergiemarktes belastet die Erzeugungsbilanzkreise mit Kosten fiir
Ausgleichsenergie, wenn der Erzeugungsbilanzkreis im Vergleich zum aggregierten Regelzonensaldo dasselbe
Vorzeichen aufweist. Ein Erzeugungsbilanzkreis erhdlt eine Vergiitung fiir Ausgleichsenergie, wenn er eine
Abweichung im Vergleich zum Regelzonensaldo mit negativen Vorzeichen aufweist. D. h. ist die Regelzone
insgesamt unterspeist und ein Erzeugungsbilanzkreis liefert ebenfalls weniger Energie als im Fahrplan
angemeldet, entstehen ihm Ausgleichsenergiekosten. Erzeugt er zu diesem Zeitpunkt mehr als angemeldet, erhalt
er hierfiir eine Erstattung fiir die Lieferung von Ausgleichsenergie.
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bestimmen. Daher wurde angenommen, dass dieser Gleichzeitigkeitsfaktor bis 2020 auf 60 %
ansteigt. Dadurch steigen auch die spezifischen Ausgleichsenergiekosten fiir Windenergie auf
4,2€ je MWh im Jahr 2020 (2015: 2,9 € je MWh). Fir die Fotovoltaik als weiteren
dargebotsabhingigen Energietrager werden approximativ ebenfalls Kosten in dieser Hohe
unterstellt, da derzeit aufgrund fehlender Datengrundlage noch keine empirischen Analysen
vorgenommen werden konnen. Fiir alle weiteren EE-Technologien wurde unterstellt, dass fiir
diese Energietrager im Mittelwert keine Ausgleichsenergiekosten anfallen, da nicht disponible,

nicht vorhersehbare Ausfille relativ selten auftreten.

Die Unsicherheit bzgl. der Entwicklung zukiinftiger Ausgleichsenergiekosten fiir EE-Betreiber
bedarf im Rahmen dieser Untersuchung einer Abschiatzung von Bandbreiten. Fiir die Kosten-
/Nutzenanalyse wird daher neben der oben erlduterten Abschidtzung der ,Best-Guess“-
Kostenentwicklung untersucht, inwieweit die Ergebnisse sensitiv auf die Annahme reagiert, dass
die in der Realitit anfallenden Ausgleichsenergiekosten exakt der vergiiteten
Profilserviceckomponente entsprechen. Die ,Best-Guess“-Abschitzung wird insgesamt als
realistisch eingeschatzt und liegt auch in der Bandbreite der oben genannten Untersuchung. Die
im Rahmen des Modellvorschlags zum Marktpramienmodell hinterlegten
Profilservicekomponenten fiir die Erstattung der anfallenden Ausgleichsenergiekosten werden
als sehr hoch eingeschatzt.

Als letzten relevanten Kostenbestandteil einer Eigenvermarktung sind die Kosten der
Handelsanbindung der EE-Betreiber zu diskutieren. Auch hier wird im Rahmen des
Marktpramienmodells eine Extravergiitung fiir diese Kosten der EE-Betreiber vorgeschlagen.
Wie auch schon bei den Ausgleichsenergiekosten, stellt sich auch hier die Frage einer adaquaten
Kostenabschitzung bzw. einer effektiven Setzung des Fordertarifs. Grundsatzlich fallen im
Rahmen der Eigenvermarktung Kosten fiir jedes einzelne Handelsgeschift je MWh an. Der
Betrag ist allerdings derzeit mit 0,05 € je MWh®?im vernachlassigbaren Rahmen. Relevanter
sind die Kosten fiir die Bewirtschaftung des gesamten Erzeugungsbilanzkreises, die sich
insbesondere aus den Kosten fiir die téigliche Fahrplanerstellung und die Prognose der
Einspeisung zusammensetzen. Im Rahmen des Modellvorschlags von dessen Autoren
vorgenommene Abschatzungen gehen von Kosten zwischen 2,5 € je MWh und 3 € je MWh aus.
Im Rahmen dieser Untersuchung wird diese Abschatzung iibernommen, wobei diese als
maximale Kosten der Handelsanbindung angesehen werden konnen. In der Realitdt wiirden sich

Vermarktungsgemeinschaften bilden, wodurch sich die spezifischen Kosten verringern wiirden.

Nutzen der Umsetzung der Verordnungsermachtigung

Sowohl der Vorschlag des Marktpramienmodells als auch der Vorschlag zum K-Bonusmodell
zielen auf eine bedarfsgerechte Einspeisung der Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer
Energien ab. Damit einher gehen positive Riickwirkungen auf die konventionelle

Stromerzeugung. Im Rahmen dieser Untersuchung werden diese positiven Riickwirkungen

60 Vgl. Amprion/EnBW/transpower/50Hertz (2009).
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kostenméafiig bewertet und als Nutzen der Umsetzung der Verordnungsermiachtigung im
Rahmen des EEG betrachtet.

Durch die bedarfsgerechte Einspeisung der erneuerbaren Energien steigt die Stromerzeugung
auf Basis dieser Energietrager in Zeiten mit hoher Nachfrage am Strommarkt an. Die residuale
Last zu diesen Zeitpunkten (als Differenz von Last und Stromerzeugung aus erneuerbarer
Energien) wird daher im Vergleich zur reinen Foérderung auf Basis eines Festpreises reduziert.
Zu Zeiten mit geringer Last verhdlt es sich genau umgekehrt. Zu diesen Zeitpunkten wird die
residuale Last auf Basis der bedarfsgerechten Einspeisung aus erneuerbarer Energien erhoht.6!
Insgesamt nimmt daher durch die Einfilhrung der Modellvorschlige zur bedarfsgerechten

Einspeisung die Volatilitat der residualen Lastdauerlinie ab.

Die Reduktion der Volatilitdt der residualen Lastdauerlinie durch die veradnderte Einspeisung
erneuerbarer Energien hat sowohl Auswirkungen auf die Preisbildung an den wettbewerblichen
Strommarkten als auch auf die variablen Stromerzeugungskosten, die zur Deckung dieser

residualen Last aufgewendet werden miissen.

Die bedarfsgerechte Einspeisung aus erneuerbaren Energien reduziert die Strompreise am
wettbewerblichen Strommarkt in Stunden hoher Nachfrage und steigert sie in Stunden mit
geringerer Nachfrage. Zu Spitzenlastzeiten kann die bedarfsgerechte EE-Einspeisung den Einsatz
von teuren Ol- und Gaskraftwerken verhindern, wodurch die dann Preis setzenden
Grenzkraftwerke am Grofdhandelsmarkt fiir Strom giinstigere variable Kosten aufweisen.
Dadurch ergibt sich in diesen Stunden ein glinstigerer Strompreis. Ebenfalls konnen teure und
strompreisrelevante An- und Abfahrvorginge reduziert werden. Auch dadurch sinken die Peak-
Preise. Die Mehrerzeugung der erneuerbaren Energien zu Spitzenlastzeiten reduziert deren
Einspeisung zu Grund- und Mittellastzeitpunkten. Zu diesen Zeitpunkten miissen daher
vermehrt auch teurere insb. Steinkohlekraftwerke eingesetzt werden, so dass in diesen Zeiten

hdhere Strompreise resultieren.

Neben der Preiswirkung am Grofshandelsmarkt fiihrt die bedarfsgerechte Einspeisung der
erneuerbaren Energien auch zu einer Kostenwirkung bei den Stromerzeugungskosten
konventioneller Kraftwerksbetreiber (Variable Kosten der Stromerzeugung). Durch die
bedarfsgerechte Einspeisung kann der Einsatz teurer Gas- und Olkraftwerke vermindert
werden. Allerdings miissen im Grund- und Mittellastbereich vermehrt auf Braun-, Steinkohle-
und Kernenergieverstromung zuriickgegriffen werden. Die Verstetigung der residualen Last
reduziert die An- und Abfahrvorgiange von konventionellen Kraftwerken und damit den durch
diese Prozesse induzierten Brennstoffmehrverbrauch. Auch damit sind Kosteneinsparungen
verbunden. Die so erzielten Kostendifferenzen konnen als Nutzen der bedarfsgerechten

Einspeisung von EE interpretiert werden.

61 Die residuale Last ist jedoch nicht das geeignete Bedarfssignal fiir die bedarfsgerechte Einspeisung, da sie weitere
Flexibilititen im System wie bspw. die Betriebsweise von Pumpspeicherkraftwerken und die Mdglichkeit des
Stromaustauschs mit den Nachbarldndern nicht beriicksichtigt. Diese beeinflussen jedoch den Bedarf. Als
geeignetes Bedarfssignal, in welchem diese zusatzlichen Flexibilititen bereits berticksichtigt sind, kann der
stiindliche Strompreis angesehen werden.
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Sowohl der Kosten- als auch der Preiseffekt im konventionellen Erzeugungssystem, die durch
die Einfithrung unterschiedlicher Fordermodelle fiir erneuerbaren Strom eintreten, werden im
Rahmen einer modellbasierten Analyse62 quantitativ abgeschatzt. Dabei werden die auf Basis
der unterschiedlichen EE-Férdermodelle resultierenden unterschiedliche Einspeisestrukturen
der erneuerbaren Energien im Strommarktmodell beriicksichtigt und sowohl die Auswirkungen
auf die Strompreise als auch auf die Kosten der Stromerzeugung untersucht. Die Kostendifferenz
in der konventionellen Stromerzeugung zwischen den Modellen des heutigen EEG
(Festpreisvergiitung und Direktvermarktung) und der Umsetzung des Marktpramienmodells
oder des Kombikraftwerksbonus wird als Nutzen der Umsetzung der Verordnungserméchtigung
betrachtet.

Kosten-/Nutzenanalyse

Die quantifizierten Effekte stellen dar, welche zusitzlichen Forderkosten im
Marktpramienmodell oder Kombikraftwerksbonus entstehen und welche Kosteneinsparungen

im konventionellen Stromerzeugungssystem damit verbunden sind.

Die den EE-Betreibern durch Wahl der Férdermodelle ermoglichten Mehrerlose - selbst wenn
sie vollstindig als Mitnahmeeffekt einzuschitzen sind - stellen in erster Linie eine Umverteilung
von Finanzmitteln dar und miissen nicht zwingend mit einer gesamtwirtschaftlichen
Wohlfahrtseinbufe einhergehen. Allerdings wiirden die gesteigerten Kapitalrenditen in einem
schon weitestgehend subventionierten Markt noch weitere Investitionen anziehen und damit
die Entwicklung der EE weiter im Rahmen der technischen Machbarkeit beschleunigen. Das
investierte Kapital wiirde c. p. in entsprechend anderen Sektoren der Volkswirtschaft zu einem
Riickgang der Investitionstatigkeit fithren. Des Weiteren kénnen durch die Umsetzung der
Verordnungsermachtigung  Strompreiseffekte  entstehen, die  gesamtwirtschaftliche
Riickwirkungen aufweisen. Wie allerdings die Ergebnisse zeigen werden, erweisen sich die
Strompreiseffekte im Rahmen der Untersuchung als relativ gering, so dass dadurch keine

wesentlichen volkswirtschaftlichen Effekte abzusehen sind.

Die genannten Einschrankungen erlauben daher keine gesamtwirtschaftlich bewertete Netto-
Rechnung der Kosten und Nutzen in Deutschland. Die ausgewiesenen Werte fiir Kosten und
Nutzen koénnen nicht von einander subtrahiert werden, um den gesamtwirtschaftlichen
Wohlfahrtseffekt zu bewerten. Ein weiterer Grund hierfiir ist, dass der Nutzen des
Marktpramienmodells gegeniiber der fixen Einspeisevergiitung, der insbesondere in reduzierten
Brennstoffverbrauchen liegt, einen Effizienzgewinn darstellt, wahrend die Mehrkosten der

Forderung sich zu groféen Teilen aus Umverteilungseffekten zusammen setzen.

62 Verwendet wird das von der r2b energy consulting GmbH entwickelte europdische Strommarktmodell. Dieses
Kostenoptimierungsmodell minimiert die Vollkosten der Stromerzeugung (Investitionen und Einsatz), um die
Entwicklung der residualen Last langfristig decken zu kénnen. Zuséatzlich miissen diverse technische Restriktionen
eingehalten werden, die fiir einen zuverlassigen Betrieb des gesamten Erzeugungssystems notwendig sind
(Regelenergie und Systemdienstleistungen). Als Ergebnis ermittelt das Modell grenzkostenbasierte Strompreise,
die Kosten der Stromerzeugung sowie die Entwicklung von Kapazitit und Erzeugung unterschiedlicher
Energietrager. Eine detaillierte Modellbeschreibung ist in Anhang B dieser Studie beigefiigt. Eine detaillierte
Modellbeschreibung ist in Anhang B dieser Studie beigefiigt.
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6.2 Analyse des Marktprimienmodells bei

separater Umsetzung

Die folgende Analyse fokussiert zundchst qualitativ auf Aspekte der Konformitat hinsichtlich der
Ziele der Verordnungsermdichtigung, der Anreizwirkungen des Modells auf die Betreiber von
EEG-Anlagen sowie moglicher Auswirkungen des Marktpramienmodells auf weitere
Marktakteure.

In einem zweiten Schritt wird die qualitative Analyse erganzt um eine quantitative Abschitzung
der Effekte einer Implementierung des Marktpramienmodells. Dabei werden insbesondere die
Inanspruchnahmepotenziale des Modells fiir die EEG-Anlagen, die mit einem Systemwechsel
verbundenen zusitzlichen Forderkosten sowie die Kosteneinsparungen im konventionellen

Erzeugungssystem betrachtet.

6.2.1 Zielkonformitit

Da die Ziele der Verordnungserméichtigung die bedarfsgerechte Einspeisung, die verbesserte
Markt- und Netzintegration von Strom aus Erneuerbaren Energien sowie die Schaffung von
Voraussetzung fiir die Teilnahme am Regelenergiemarkt sind, muss sich das

Marktpramienmodell daran messen lassen.

Das Ziel einer bedarfsgerechten Einspeisung im Hinblick auf Ausgleich von Angebot und
Nachfrage auf dem Elektrizitdtsmarkt soll im Marktpramienmodell damit erreicht werden,
dass die EE-Betreiber ihre Anlagen eigenstdndig vermarkten und somit entsprechend dem
Bedarfssignal in Form des stiindlichen Strompreises auf dem Grofshandelsmarkt einspeisen. Wie
bereits in Abschnitt 4.3.1 erldutert, ist dies aus dkonomischer Sicht lediglich fiir EE-Anlagen
sinnvoll bzw. technisch moéglich, welche relativ hohe variable Kosten und/oder eine direkte
Speichermoglichkeit haben. Zu diesen Technologien gehdren die Bioenergie, Deponie-, Klar- und
Grubengasanlagen sowie Laufwasserkraftwerke mit der Moglichkeit des Schwellbetriebs. Durch
die Eigenvermarktung des erzeugten Stroms im Rahmen des Marktpramienmodells wiirden sie
ihre Betriebsweise an den Strompreisen orientieren. ¢3 Sie werden versuchen, zu
Hochpreiszeiten einzuspeisen, um ihren Erlés zu optimieren. In Niedrigpreiszeiten werden sie
ihre Energie speichern. Die derzeit bestehenden Anlagen besitzen jedoch nicht alle die dafiir
notwendigen technischen Voraussetzungen und miissten ggf. nachgeriistet werden, was
wiederum mit zusatzlichen Kosten verbunden ist. Auch fiir neue Anlagen entstehen nicht selten
hohere Kosten, wenn die Anlage auf einen moglichst flexiblen Betrieb ausgelegt werden soll. So
miissen bspw. Fermenter, Gas- oder Warmespeicher dementsprechend dimensioniert werden.
Neben den EEG-Anlagen mit Gas- und/oder Warmespeichern wiirden auch Bioenergieanlagen
ohne Speichermdéglichkeit ihre Einspeisung an den Strompreisen ausrichten. Bei einer

beschrankten  Brennstoffverfiigbarkeit ~wiirden Bioenergieanlagen ihr vorhandenes

63 Dies gilt lediglich eingeschrankt fiir EE-Anlagen, welche bereits im Rahmen der Festpreisvergiitung im EEG eine
Auslastung von bspw. mehr als 7.500 Volllaststunden aufgewiesen haben. Fiir diese Anlagen besteht lediglich ein
eingeschrankter Optimierungsraum.
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Brennstoffpotential so einsetzen, dass sie stets in Zeiten mit den hochsten Strompreisen

erzeugen.

Dargebotsabhingige EE-Technologien wie Windenergie, Fotovoltaik und Wasserkraft ohne
Schwellbetrieb besitzen lediglich eine sehr eingeschriankte Flexibilitat in ihrer Betriebsweise.
Die maximal mogliche Einspeisung ist abhdngig von den jeweiligen meteorologischen
Bedingungen. Aus technischer Sicht kénnen sie zwar ihre Leistung drosseln, sofern die dazu
notwendigen technischen Voraussetzungen erfiillt sind. Aus 6konomischer Sicht ist dies jedoch
praktisch nie sinnvollé4, da sehr kostengiinstige Energie verloren gehen wiirde.65 Der EE-
Betreiber hat im Marktpramienmodell auch keinen Anreiz zur Strompreis getriebenen
Einspeisung, da er mit sehr niedrigen variablen Kosten und keiner Méglichkeit der Speicherung
immer dann einspeist, wenn die meteorologischen Voraussetzungen gegeben sind. Die gleiche

Argumentation gilt aufgrund der sehr niedrigen variablen Kosten fiir die Geothermie.

Das Ziel der bedarfsgerechten Einspeisung im Hinblick auf die gezielte Vermeidung und
Verminderung von Netzengpdissen im Ubertragungsnetz und im Verteilungsnetz kann durch
das Marktpramienmodell lediglich in Teilbereichen erreicht werden. So kann durch die
Abschaltung von EEG-Anlagen zu Zeiten negativer Strompreise das Ubertragungsnetz entlastet
werden. Dies betrifft insbesondere die Windenergie, da diese derzeit aufgrund ihrer Menge
mafdgeblich an der Entstehung von negativen Preisen beteiligt ist. Jedoch treten negative
Strompreise derzeit lediglich in wenigen Stunden des Jahres auf. Da auch bis 2020 nicht von
einer deutlichen Steigerung von Zeiten mit negativen Strompreisen ausgegangen werden kann¢e,
ist der Nutzen des Marktpramienmodells an dieser Stelle als noch relativ gering einzuschatzen.
Bei positiven Strompreisen wiirden EEG-Anlagen mit variablen Kosten von nahe Null im

Marktpramienmodell trotz bestehender Netzengpdasse einspeisen.

Im Bereich der Verteilungsnetze kann das Marktpramienmodell keine systematischen positiven
Effekte generieren, da die dortigen Netzbelastungssituationen viel zu differenziert sind, als dass

ein bundesweites Preissignal addquate Steuerungswirkung entfalten kénnte.

Im Modellvorschlag des Marktpramienmodells wird auf die bedarfsgerechte Einspeisung im
Hinblick auf die Bereitstellung von Regelleistung nicht eingegangen. Analog zur derzeitigen
Festpreisvergiitung soll vermutlich jedoch das Doppelvermarktungsverbot gelten. Daher ist die
Teilnahme am Regelenergiemarkt bei gleichzeitiger Teilnahme am Marktpramienmodell nicht
zulassig. Ob die Bereitstellung von Regelleistung zukiinftig weiterhin unter das

Doppelvermarktungsverbot fillt, ist derzeit noch nicht geklart. Aus 6konomischer Sicht sind

64 Einzige Ausnahme bilden Stunden mit negativen Strompreisen.

65 Bei EE-Anlagen ohne Speichermdglichkeit flihrt eine Drosselung der Einspeisung zur Energiereduktion, wahrend
bei EE-Anlagen mit Speichermoglichkeit eine Drosselung der Einspeisung lediglich mit einer Verschiebung der
Einspeisung verbunden ist.

66 Die negativen Strompreise bestehen derzeit insbesondere durch kurzfristige Windenergiespitzen, welche zwar
vorhersehbar sind, es jedoch aufgrund der kurzen Dauer sich fiir konventionelle Kraftwerke nicht lohnt,
herunterzufahren. Der langfristige Effekt ist nicht eindeutig. Einerseits steigt die Wahrscheinlichkeit negativer
Strompreise mit zunehmender volatiler EE-Einspeisung an. Andererseits wird sich der Kraftwerkspark an die
zunehmende volatile Einspeisung der Windenergie anpassen und flexible Kraftwerke zubauen, womit sich die
Haufigkeit von negativen Strompreisen tendenziell verringern wird.
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entsprechende Umsetzungen zu priifen (vgl. Kapitel 7). Das Ziel einer Bereitstellung von
Regelleistung von Erneuerbaren Energien wird durch das Marktpramienmodell in der aktuellen

Version nicht verfolgt.

Hinsichtlich des Ziels einer verbesserten Marktintegration der Erneuerbaren Energien weist
das Marktpramienmodell im Vergleich zum bestehenden Festpreisvergiitungssystem deutliche
Vorteile auf. Durch das Marktpramienmodell werden die EEG-Anlagen sukzessive an den Markt
herangefiihrt, da die EE-Betreiber ihren erzeugten Strom eigenstdndig am Markt verdufdern
miissen und fiir eine erh6hte Fahrplantreue selbst verantwortlich sind. Dadurch kénnen sich am
Markt neue Organisationsstrukturen und Geschiftsmodelle bilden, was sich positiv auf die
Gesamtkosten des Systems auswirken. So ist es bspw. denkbar, dass sich die Prognosemethoden
verbessern. Bisher erfolgt die Einspeiseprognose fiir EEG-Anlagen durch den UNB, der jedoch
keinen sehr starken Anreiz zur Erstellung moglichst genauer Prognosen hat, da er die Kosten fiir
die Ausregelung in gleicher Hohe an die Endverbraucher weiterwalzt. 67 Bei einer
Eigenvermarktung muss der EE-Betreiber die Kosten fiir den Ausgleich seines Prognosefehlers
selbst tragen, was seine Rendite verringert. Daher besteht bei Eigenvermarktung ein hoher
Anreiz zur Erstellung einer moglichst guten Einspeiseprognose und zum kostenminimalen
Ausgleich von Prognosefehlern. Dies umfasst nicht nur den Einsatz bestehender flexibler
Erzeugungsanlagen (z.B. Speicher), sondern mittelfristig auch die Ausrichtung von
Investitionsentscheidungen auf die durch die nun ,im Markt“ befindlichen EEG-Anlagen
veranderten Randbedingungen. Somit konnte durch den Anreiz einer hoheren Fahrplantreue
der Erzeugungsbilanzkreise, die EEG-Anlagen vermarkten, auch der Bedarf an Regel- und
Reserveenergie verringert werden. Ob und inwieweit einzelne Einspeiseprognosen und eine
dezentrale Ausregelung der Bilanzkreisabweichungen im Vergleich zum derzeitigen System zu
Kosteneinsparungen im Erzeugungssystem fiihren wiirde, ist nicht eindeutig quantifizierbar.
Dies hangt u.a. davon ab, welche neuen Organisationsstrukturen sich am Markt entwickeln

werden, um die beschriebenen Effizienzpotenziale zu heben.

Eine weitere mogliche positive Wirkung des Marktpramienmodells in Bezug auf
dargebotsabhingige Anlagen, insbesondere Windenergieanlagen, besteht darin, dass sich bei der
Auslegung von Neuanlagen ein Hinwirken auf eine gleichmiaflige Einspeisung stirker lohnt.
Waihrend bei Festpreisvergiitung ausschlief3lich der Jahresenergieertrag den Investitionskosten
gegeniibergestellt werden muss, spielt im Marktprdmienmodell auch der zeitliche Verlauf der
Einspeisung eine Rolle, denn die ,gleitende Pramie“ basiert auf einem technologiespezifischen
Profilfaktor, die Erlose am Strommarkt hingegen auf dem anlagenspezifischen Einspeiseprofil.
Dieses kann beispielsweise durch Wahl des Verhaltnisses von Rotorflache zu Generatorleistung
beeinflusst werden. Welches Ausmafd eine solche Einspeiseverlagerung in der Realitdt
annehmen konnte und wie stark dieser Effekt auf den konventionellen Kraftwerkspark wirken

wirde, miisste ggf. in einer separaten Analyse untersucht werden.

67 Eine Anreizsetzung fiir UNB wiirde zudem iiber prinzipiell aufwendige regulatorische Mechanismen erfolgen
missen, Dem ist ein inhdrenter Anreiz durch Marktmechanismen vorzuziehen.
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Im Hinblick auf die Marktintegrationswirkung sei angemerkt, dass aufgrund der gleitenden
Marktpramie die EEG-Anlagen im Marktpramienmodell nicht dem Preisrisiko auf dem
Grofdhandelsmarkt ausgesetzt sind, wie dies bspw. fiir konventionelle Kraftwerke der Fall ist.

Somit werden die Marktrisiken weitestgehend eliminiert.

6.2.2 Anreizwirkungen

Als zusatzliches Kriterium werden im Folgenden die Anreizwirkungen sowie die Gefahr des
»Rosinenpickens“ als Beurteilungskriterien fiir das Marktpramienmodell herangezogen. Die
Anreize fiir die Anlagenbetreiber liegen einerseits darin, nicht eigenstdndig zu vermarkten,
sondern moglichst Vermarktungsgemeinschaften zu bilden. Somit kann der Aufwand fiir bspw.
die Einspeiseprognose, den Handel und den Profilservice fiir jeden Einzelnen verringert werden.
Die Anlagenbetreiber haben zusatzlich den Anreiz, ihre Einspeiseprognose zu verbessern und

ihre Wartung der Anlagen zeitlich zu optimieren.

Die Optionsmdglichkeit fiir EE-Betreiber, entweder am Festpreisvergiitungssystem oder am
Marktpramienmodell teilzunehmen, fithrt zu Mitnahmeeffekten. Dies liegt jedoch nicht
grundsatzlich an der Ausgestaltung der beiden Modelle, sondern ist bei einer Wahlmaglichkeit
immer gegeben. Bei der Beurteilung von Mitnahmeeffekten ist daher eine Kosten-
/Nutzenanalyse fiir die einzelnen EE-Technologien notwendig. Entsprechend der
vorangegangenen Analyse der Zielkonformitit der EE-Technologien ist der Nutzen des
Marktpramienmodells fiir steuerbare EE-Technologien hoher als fiir dargebotsabhingige
Technologien. Wahrend alle EE-Technologien ggf. durch eine verbesserte Marktintegration die
Kosten des Erzeugungssystems begrenzt senken konnen, besteht die Moglichkeit der zeitlichen
Verlagerung der Einspeisung lediglich fiir steuerbare EEG-Anlagen. ¢8 Die Hohe der
Mitnahmeeffekte hédngt mafigeblich von den Parametern der einzelnen Pramien des
Marktpramienmodells ab. Fiir eine abschlief3ende Beurteilung des Marktpramienmodells in der
vorgeschlagenen Parametrierung hinsichtlich der Mitnahmeeffekte ist die folgende

Quantifizierung der Kosten und des Nutzens zu beriicksichtigen.

6.2.3 Auswirkungen auf die Netzbetreiber

Flir die Anschlussnetzbetreiber bedeutet die optionale Mdglichkeit fiir EE-Betreiber, am
Marktpramienmodell teilzunehmen, Mehraufwand. Derzeit miissen sie den EE-Betreibern auf
Basis der im EEG festgelegten Vergilitungskategorien die jeweilige anlagenspezifische Vergiitung
auszahlen. Fiir auf Basis des Marktpramienmodells vergiitete EEG-Anlagen muss zusatzlich noch
die individuell berechnete Marktpramie ermittelt werden. Da bereits heute eine monatliche
Wechseloption in die Direktvermarktung besteht, werden sich die zusétzlichen Kosten durch die

Wechselmoglichkeit ins Marktpramienmodell voraussichtlich nicht wesentlich erhéhen.

Inwieweit sich der Aufwand der Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) bei Einfithrung des

Marktpramienmodells verdndert, ist davon abhdngig, wie viele EEG-Anlagen ins

68 Lediglich der Anreiz des Abschaltens der EE-Anlage zu Zeiten negativer Strompreise kann als nennenswerter
positiver Effekt angesehen werden. Es handelt sich dabei jedoch voraussichtlich um relativ wenige Stunden des
Jahres.
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Marktpramienmodell wechseln. Je mehr Anlagen fiir ihre Vermarktung selbst verantwortlich
sind, desto geringer wird der Aufwand fiir die Handelsabteilung des UNB, welcher derzeit den
gesamten EEG-Strom seiner Regelzone vermarktet. Der Aufwand fiir die Erstellung der
Einspeiseprognose fiir die EEG-Anlagen wird sich durch die Einfiilhrung des
Marktpriamienmodells hingegen nicht wesentlich verringern, da der UNB seine Prognose auf
Basis von Hochrechnungen durchfiihrt und daher einzelne Anlagen nicht betrachtet. Somit
vermindert sich sein Aufwand beim Wechsel einiger Anlagen zum Marktpramienmodell nicht.
Ggfs. konnen sich die Kosten zur Beschaffung von Ausgleichsenergie fiir den
Ubertragungsnetzbetreiber erhéhen, wenn insbesondere gut prognostizierbare EEG-Anlagen
aus seinem Bilanzkreis austreten. In diesem Fall verbleiben dann lediglich diejenigen EEG-
Anlagen in seinem Bilanzkreis, welche eine geringere Prognosegiite aufweisen, wodurch beim

UNB ggf. hohere Kosten fiir Ausgleichsenergie anfallen.

6.2.4 Quantifizierung des
Inanspruchnahmepotenzials

Das Inanspruchnahmepotenzial zeigt auf, wie stark die Anreize fiir einzelne EEG-
Anlagenbetreiber zum Wechsel ins Marktpramienmodell sind. Die modellgestiitzten
Berechnungen basieren auf der in Abschnitt 6.1.2 dargestellten Methodik und der von den
Autoren des Marktpramienmodells®® vorgeschlagenen Parametrierung. Bei der Beurteilung ist
daher zwischen Aspekten, die auf grundsitzliche Eigenschaften des Marktpramienmodells
zuriickgehen, und Aspekten, die auf die konkrete Parametrierung zuriickgehen, zu

unterscheiden.

Da das Marktpramienmodell als Option zur Festpreisvergiitung und Direktvermarktung
implementiert werden soll, kann sich der EE-Betreiber monatlich auf Basis einer individuellen
Erlosoptimierung jeweils fiir eines der Vergiitungsmodelle entscheiden. In Tabelle 6-1 sind die
auf Basis dieser Entscheidungsgrundlage eingespeisten EEG-Mengen fiir die Jahre 2015 und
2020 fiir die einzelnen EE-Technologien und Vergiitungssysteme dargestellt. Eine weitere
Unterscheidung erfolgt hinsichtlich der Annahme der Hohe der Ausgleichsenergiekosten, die die
EE-Betreiber bei Wechsel in die Direktvermarktung oder ins Marktpramienmodell tatsiachlich zu
zahlen haben. Fiir die Berechnungen der Inanspruchnahme fiir das Marktpramienmodell ist die
im Modellvorschlag genannte Hohe der Profilservicekomponente als Vergilitungskomponente
hinterlegt. Neben der Hohe der Verglitung ist die Entscheidung des EE-Betreibers fiir einen
Wechsel aber auch von seinen Kosten abhangig. Wie bereits in Kapitel 6.1.2 erldutert, ist die
Bestimmung der in der Realitit anfallenden Kosten fiir Ausgleichsenergie mit hohen
Unsicherheiten behaftet. Deshalb werden die unterstellten Kosten fiir Ausgleichsenergie in der
folgenden Analyse des Marktpramienmodells variiert. Fiir die untere Ebene dieser Bandbreite
wird unterstellt, dass die von den EE-Betreibern im Marktpramienmodell zu zahlenden
Ausgleichsenergiekosten der empirischen Abschiatzung geméafd Kapitel 6.1.2 entsprechen. Die
entsprechenden Ergebnisse finden sich im oberen Teil der folgenden Tabelle 6-1. Fiir die obere

Ebene dieser Bandbreite wird unterstellt, dass die Ausgleichsenergiekosten exakt der im

69 Sensfuss, F./ Ragwitz, M. (2009).
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Marktpramienmodells definierten Hohe der
bedeutet,
Ausgleichsenergie decken, jedoch keine zusatzlichen Deckungsbeitrage erwirtschaften (unterer

Teil von Tabelle 6-1).

Vorschlag des Profilservicekomponente

entsprechen. Dies dass die Anlagenbetreiber exakt ihre Kosten fiir die

Tabelle 6-1 =zeigt, dass der Anreiz zum Wechsel ins

vorgeschlagenen Parametrierung des Modells fiir alle EE-Technologien sehr grofd ist. Sowohl in

Marktpramienmodell bei der

2015 als auch in 2020 liegen die Erlése im Marktprdmienmodell im Falle der empirischen
Abschatzung der Ausgleichsenergiekosten fiir rund 95% der EEG-Stromerzeugung hoher als in
der Festpreisvergiitung oder der Direktvermarktung.’o Neben einem geringen Anteil an WEA-
Onshore verbleibt insbesondere ein Anteil an Fotovoltaikanlagen in der Festpreisvergiitung.
Dies ist jedoch im Wesentlichen der eigenverbrauchte Fotovoltaikstrom, welcher im Rahmen des
derzeitigen EEG separat vergiitet wird. Der Verbleib in der Festpreisvergiitung ist der Tatsache
geschuldet, dass die Vergiitung des Eigenverbrauchs im Marktpramienmodell nicht vorgesehen

ist.
TABELLE 6-1: INANSPRUCHNAHMEPOTENZIAL DES MARKTPRAMIENMODELLS
Bio- Wind Wind Foto- Geo- Wasser- DKG-
masse Onshore Offshore voltaik thermie kraft Gas
Jahr System Stromerzeugung in GWh
Ausgleichsenergiekosten auf Basis empirischer Abschatzung

2015 Festpreisvergutung 3 516 0 4.641 0 4 0
2015 | Direktvermarktung 0 0 0 0 0 0 129
2015 Marktpramienmodell 43.515  56.691 13.729  21.098 2.490 7.385 2.300
2020| Festpreisvergutung 4 1.788 0 7.876 0 0 0
2020 Direktvermarktung 14 0 79 0 0 490 1.107
2020 Marktpramienmodell 49.147 55.614 34.823 32.671 2.490 10.951 1.150
exakte Anpassung der Profilservicekomponente an tatsiachliche

Ausgleichsenergiekosten
2015 Festpreisvergltung 0 6.142 1.392 5.555 0 1.877 0
2015] Direktvermarktung 0 0 0 0 0 0 129
2015 | Marktpramienmodell 43.505 51.065 12.337 20.185 2.490 5.546 2.300
2020 Festpreisvergutung 7 10.940 3.521 9.141 0 2.501 0
2020| Direktvermarktung 14 0 79 0 0 398 1.107
2020 | Marktpramienmodell 49.100 46.462 31.302 31.406 2.490 8.576 1.150

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

70 Der Grund dafiir, dass EEG-Anlagen trotz der Méglichkeit ins Marktpramienmodell zu optieren, in die
Direktvermarktung wechseln, liegt an im Vergleich zum EEG-Vergilitungssatz hoheren Strompreisen, wodurch die
gleitende Marktpramie negativ wird.
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Dieses Bild verdndert sich lediglich moderat bei der Annahme, dass die Kosten fiir den
Profilservice bzw. zur Beschaffung der Ausgleichsenergie der EEG-Anlagenbetreiber exakt der
im Modellvorschlag vorgesehenen Profilservicekomponente entsprechen. Die Modellrechnung
zeigt, dass selbst bei der extremen Annahme von sehr hohen Ausgleichsenergiekosten in Hohe
der Profilservicekomponente des Modellvorschlags immer noch mafdgebliche Anteile der EEG-
Anlagen ins Marktpramienmodell wechseln wiirden.’! Durch die hoheren Kosten des
Profilservice, welche von den EE-Betreibern zu tragen sind, wiirden allerdings insbesondere

weniger WEA-Onshore ins Marktpramienmodell wechseln.

6.2.5 Quantifizierung der zusidatzlichen

Forderkosten

Im vorangegangenen Abschnitt wurde gezeigt, dass bei der im Modellvorschlag angegebenen
Parametrierung der wesentliche Teil der Erneuerbaren Energien ins Marktpramienmodell
wechseln wiirde. Dieser Anreiz zum Wechsel besteht jedoch nur dann, wenn die EE-Betreiber
dort im Vergleich zur Festpreisvergiitung oder zur Direktvermarktung einen héheren Erlds
generieren konnen. Um die Forderkosten des Marktpramienmodells mit denjenigen der
Festpreisvergiitung vergleichen zu koénnen, ist eine Betrachtung der Nettofdrderkosten
notwendig. Die Nettoférderkosten sind jeweils bereits bereinigt um den Vermarktungswert der
EEG-Anlagen, welcher im Festpreisvergiitungssystem Bestandteil der Vergiitung ist und im
Marktpramienmodell nicht in die Férderung einflief3t. Durch die bedarfsgerechte Einspeisung
der steuerbaren EEG-Anlagen verdndert sich im Marktpramienmodell der Vermarktungswert
der EEG-Anlagen gegeniiber dem Festpreisvergiitungssystem. Wie bereits in Abschnitt 6.1.2
erldutert, beeinflusst die bedarfsgerechte Einspeisung der steuerbaren EEG-Anlagen auch den
Vermarktungswert der dargebotsabhingigen EE-Technologien. Wie Tabelle 6-2 zeigt, erhoht
sich der Vermarktungswert bzw. Profilfaktor von steuerbaren EE-Technologien im

Marktpramienmodell deutlich, da diese insbesondere die Strompreisspitzen abfahren kénnen.

TABELLE 6-2: ~ VERANDERUNG DES PROFILFAKTORS DER EE-TECHNOLOGIEN IM MARKTPRAMIENMODELL
GEGENUBER DERZEITIGEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Veranderung des Profilfaktors in %-Punkte

Biomasse inkl. Dep.-, Klar- und Grubengas 11% 10%
Wind Onshore 0% 1%
Wind Offshore 0% -1%
Fotovoltaik 1% 2%
Geothermie 0% 0%
Wasserkraft 6% 9%

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

71 In 2015 liegt der Anteil der ins Marktpramienmodell gewechselten EE-Betreiber bei rund 90 % und in 2020 bei
rund 86 %.
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Gleichzeitig steigt jedoch tendenziell auch der Profilfaktor der dargebotsabhingigen EE-
Technologien wie Windenergie oder Fotovoltaik, obwohl diese Anlagen ihre Einspeisestruktur
nicht verandern. Dies liegt daran, dass die steuerbaren EEG-Anlagen im Marktpramienmodell
ihre Erzeugung bei niedrigen Strompreisen im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem
drosseln, wodurch der Strompreis zu diesen Zeiten hoéher liegt als im
Festpreisvergiitungssystem. Diese Zeiten sind in der Regel mit hohen EE-Einspeisemengen
verbunden, wodurch die dann einspeisenden (dargebotsabhingigen) EE-Technologien
profitieren. Dies fithrt dazu, dass sich die Erlose der Betreiber dargebotsabhingiger EE-

Technologien im Marktpramienmodell dadurch nochmals erh6hen.

Ein  direkter = Vergleich  lediglich = der  Nettoférderkosten 72 zwischen  dem
Festpreisvergiitungssystem und dem Marktpramienmodell ist jedoch nicht zuldssig, da im
Marktpramienmodell dem EE-Betreiber zusatzliche Kosten fiir den Profilservice und die
Handelsanbindung anfallen, welche im Fall der Festpreisvergiitung nicht durch den EE-Betreiber
getragen werden miissen.”? Um einen kostenseitigen Vergleich der beiden Modelle vornehmen
zu konnen, miissen die im Marktpramienmodell zusatzlich anfallenden Nettoférderkosten daher
um die verminderten Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie und Handelsanbindung bereinigt
werden. Da wie bereits erldutert, die tatsichlich anfallenden Kosten fiir den Profilservice nicht
eindeutig zu bestimmen sind, erfolgt auch hier wiederum eine Abschdtzung der zusatzlichen
Nettoforderkosten des Marktpramienmodells auf Basis einer Bandbreite. Die dargestellten
Ergebnisse der Inanspruchnahmepotenziale haben gezeigt, dass selbst bei der Annahme, dass
die tatsdchlichen Ausgleichsenergiekosten exakt der vorgeschlagenen Hohe der
Profilservicekomponente entsprechen - und somit durch die Profilserviceckomponente keine
zusatzliche Marge zu generieren ist - die EE-Betreiber trotzdem weitestgehend ins
Marktpramienmodell wechseln wiirden. Aufgrund dieses geringen Einflusses wird fiir die
folgenden Untersuchungen das Inanspruchnahmepotenzial auf Basis der empirisch
abgeschatzten Ausgleichsenergiekosten unterstellt.

Die Hohe der =zusatzlichen Forderkosten sind in Tabelle 6-3 dargestellt. Die im
Marktpramienmodell zusitzlich anfallenden Nettoférderkosten (ohne Bereinigung um die
verminderten Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie und Handelsanbindung) steigen bis 2020
auf 3 Mrd. €3010. Unter Beriicksichtigung der verminderten Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie
und Handelsanbindung verbleiben zuséatzliche Nettoforderkosten von 2,1 Mrd. €010 flir den Fall
der empirischen Abschatzung der Ausgleichsenergiekosten. Als unterste Bandbreite wiirden
sich die Forderkosten im Vergleich zum derzeitigen System um 1,27 Mrd. €2010 im Jahre 2020

erhohen. Dieser Wert basiert jedoch auf der als unrealistisch eingeschatzten Annahme74, dass

72 Unter Nettoférderkosten sind die gesamten Bruttofdrderkosten abziiglich des Werts des erzeugten EE-Stroms,
welcher durch den Verkauf erlést werden kann zu verstehen.

73 Im Falle des Festpreisvergiitungssystems fallen die Kosten fiir den Ausgleich der Prognosefehler der EE-Anlagen
beim jeweiligen Ubertragungsnetzbetreiber an, welcher diese Kosten im Rahmen der Netznutzungsentgelte auf
den Endverbraucher iiberwalzt. Die Kosten fiir die Handelsanbindung iibernimmt in der Festpreisvergiitung
ebenfalls nicht der EE-Betreiber, sondern diese Kosten laufen tiber die Vertriebsunternehmen und fallen daher
auch aufderhalb des EEG an.

74 Vgl. Abschnitt 6.1.2.
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die tatsdchlichen Ausgleichsenergiekosten exakt der Profilservicekomponente in Hohe von 1,32
Mrd. €010 in 2020 entsprechen. Als deutlich realistischer wird die Abschitzung der
Ausgleichsenergiekosten auf Basis der empirischen Daten eingeschatzt. Gleichzeitig kdnnen -
wie in Abschnitt 6.1.2 erlautert - auch die verminderten Aufwendungen fiir die
Handelsanbindung als maximale Einsparungen angesehen werden. Insgesamt zeigt sich, dass die
Implementierung des Marktpramienmodells in der derzeit vorgeschlagenen Parametrierung zu

deutlich hoheren Forderkosten fiithren wiirde.”>

TABELLE 6-3: ZUSATZLICHE NETTOFORDERKOSTEN DES MARKTPRAMIENMODELLS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Mio. €2010

Ausgleichsenergiekosten auf Basis empirischer

Abschdtzung
zusatzliche Nettoférderkosten 2.206 3.002
verminderte Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie -248 -483
verminderte Aufwendungen flir Handelsanbindung -384 -455
bereinigte zusatzliche Nettoforderkosten 1.575 2.064

exakte Anpassung der Profilservicekomponente
an tatsachliche Ausgleichsenergiekosten

zusatzliche Nettoférderkosten 2.206 3.002
verminderte Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie -944 -1.319
verminderte Aufwendungen flir Handelsanbindung -357 -413
bereinigte zusatzliche Nettoforderkosten 904 1.270

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

6.2.6 Quantifizierung des zusatzlichen Nutzens

Nachdem im vorangegangenen Abschnitt die zusatzlichen Forderkosten des
Marktpramienmodells abgeschatzt wurden, erfolgt in diesem Abschnitt eine Abschatzung des
zusatzlichen Nutzens. Der Nutzen des Marktpramienmodells ergibt sich im Wesentlichen
dadurch, dass diejenigen EE-Energietrager, die steuerbar einspeisen konnen, dies auch abhangig
vom stlindlichen Strompreis machen werden. 76 Somit ist zu erwarten, dass im
Marktpramienmodell in Stunden, in denen eine hohe Stromnachfrage und damit ein hoher

Strompreis besteht, die genannten EE-Technologien im  Vergleich zum

75 Die zusatzlichen Forderkosten gehen zum grofien Teil auf die auf starken Teilnahmeanreiz ausgelegten
Profilfaktoren zurtick. In Kapitel 7.1 werden diesbeziigliche Anpassungsmoglichkeiten diskutiert.

76 Zusatzlicher Nutzen ist, wie weiter oben ausgefiihrt, durch verbesserte Fahrplanerfiillung und auf gleichmafdigere
Einspeisung hin optimierte Anlagenauslegung auch bei den dargebotsabhidngigen Anlagen méglich. Diese
dynamischen Effekte — die im Hinblick auf die Marktintegration grundsatzlich positiv zu beurteilen sind - diirften
allerdings in monetarer Hinsicht geringer als der Nutzen durch Einspeiseverlagerung disponibler Anlagen sein. In
der modellbasierten Nutzenabschédtzung werden sie nicht berticksichtigt.
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Festpreisvergiitungssystem verstiarkt einspeisen und in Stunden niedriger Nachfrage und
niedrigen Strompreisen ihre Einspeisung vermindern. Dieser Effekt zeigt sich in Tabelle 6-4, wo
die durchschnittlichen stiindlichen Einspeiseverlagerungen im Marktpramienmodell im
Vergleich zum Festpreisvergilitungssystem fiir die steuerbaren EE-Technologien dargestellt sind.
Die Einspeiseverlagerungen sind jeweils sortiert fiir die 10 % der Stunden mit den héchsten
Strompreisen, die 10 % der Stunden mit den zweithdchsten Strompreisen, etc., bis zu den 10 %
der Stunden mit den niedrigsten Strompreisen. Es zeigt sich, dass in denjenigen Stunden mit den
hochsten Strompreisen in 2020 rund 1,6 GW mehr Bioenergiestrom eingespeist wird als in der
Festpreisvergiitung. In deutlich geringerer Hohe lasst sich auch erkennen, dass
Wasserkraftanlagen mit Schwellbetrieb sowie Deponie-, Klar- und Grubengase ihre Erzeugung
in diesen Stunden erhohen. Die Hohe der durchschnittlichen stiindlichen Verlagerung
vermindert sich mit sinkenden Strompreisen. Ab einem gewissen Strompreisniveau speisen die
genannten EE-Technologien dann wiederum im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem
weniger ein. So liegt bspw. die verminderte EE-Einspeisung aus Bioenergie in 2020 im Vergleich

zur Festpreisverglitung bei rund 2,2 GW.

TABELLE 6-4: DURCHSCHNITTLICHE STUNDLICHE EINSPEISEVERLAGERUNG IM MARKTPRAMIENMODELL
GEGENUBER DEM DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

durchschnittliche stiindliche Einspeiseverlagerung im
Marktpramienmodell gegeniiber der Festpreisvergiitung in MW
Quantils-
rang Biomasse Wasser- Gase Biomasse Wasser- Gase

kraft kraft

2015 2020
hoher 1,0 1.135 205 5 1.580 246 26
Strompreis 0,9 1.018 185 5 1.489 244 26
0,8 1.114 100 4 1.018 217 26
0,7 716 22 1 963 96 19
0,6 519 3 0 543 35 13
0,5 308 -3 0 125 -28 -4
0,4 -9 -12 -1 43 -43 -15
. 0,3 -581 -34 -2 -432 -165 -25
niedriger 0,2 -1.495 -200 -5 -1.329 -287 -32
Strompreis 0,1 -2.139 -256 -6 -2.159 -304 -32

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Insgesamt zeigt sich, dass steuerbare EE-Technologien ihre Einspeisung im
Marktpramienmodell durchaus am Strompreis orientieren. Fiir die dargebotsabhdngigen EE-

Technologien wie bspw. Windenergie und Fotovoltaik wiirde sich die stiindliche
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Einspeisestruktur nicht wesentlich verdndern.”” Daher werden diese EE-Technologien aus

Ubersichtlichkeitsgriinden in dieser Tabelle nicht erfasst.

Welcher zusatzliche monetire Nutzen fiir das konventionelle Erzeugungssystem durch diese
Einspeiseverlagerung generiert werden kann, ist Gegenstand von Tabelle 6-5. Es werden durch
die bedarfsgerechte Einspeisung von steuerbaren EE-Technologien im konventionellen
Erzeugungssystem insbesondere Erzeugungsmengen in Zeiten hoher Strompreise eingespart.
Dabei wird insbesondere Erdgas basierte Stromerzeugung mit hohen Brennstoftkosten
eingespart. Dementgegen erfolgt eine verstidrkte Erzeugung konventioneller Kraftwerke in
Zeiten niedriger Strompreise. Zu diesen Zeiten erfolgt die Stromerzeugung im Wesentlichen auf
Basis von Grundlastkraftwerken mit relativ niedrigen Brennstoffkosten wie Braun-, Steinkohle
oder Kernenergie. Im Saldo zeigt sich somit in Tabelle 6-5 ein zusatzlicher Nutzen in Form von
Kosteneinsparungen im konventionellen Erzeugungssystem von bis zu 670 Mio. €210 in 2020.

TABELLE 6-5:  ZUSATZLICHER MONETARER NUTZEN DES MARKTPRAMIENMODELLS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020

Mio. €2010

Kosteneinsparungen im konventionellen

425 670
Stromerzeugungssystem

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Die veranderten Einspeisestrukturen der EE-Technologien sowie die verdanderten EE-
Forderkosten im Marktpramienmodell wirken auch auf die Strompreise fiir Endverbraucher. In
Abbildung 6-2 sind diese Strompreiseffekte fiir unterschiedliche Kundengruppen fiir das Jahr
2020 dargestellt. Es zeigt sich, dass der Strompreis im Marktpramienmodell fiir
Haushaltskunden um 3 % und fiir die nicht privilegierte Industrie’8 (Industrie 1) um 4 % im
Vergleich zur Festpreisvergiitung ansteigt. Der hohere Strompreis liegt insbesondere an der
hoheren EEG-Umlage im Marktpramienmodell. Der Strompreis auf dem GrofRhandelsmarkt
bleibt trotz Einspeiseverlagerung hingegen nahezu unverandert. Fiir die privilegierte Industrie’®
(Industrie 2) verandert sich der Endverbraucherstrompreis durch das Marktpramienmodell

nicht, da die Belastungen aus der EEG-Umlage fiir diese Verbrauchergruppe gedeckelt sind.

77 Diese EE-Technologien wiirden lediglich in Stunden negativer Strompreise abschalten, was bis 2020 jedoch
lediglich in wenigen Stunden des Jahres vorkommen diirfte.

78 Hierunter werden Industriekunden mit einer Abnahmemenge von 24 GWh p.a.,, einer Jahreshochstlast von
4.000 kW und einer Jahresbenutzungsdauer von 6.000 Stunden bei einer Versorgung in Mittelspannung (10 oder
20 kV) mit einem erméafiigtem Stromsteuersatz verstanden. Es wird zudem davon ausgegangen, dass der
besondere Belastungsausgleich fiir stromintensive Unternehmen und Schienenbahnen (Abschnitt 2 § 40 bis 44
EEG [2009]) des EEG nicht zur Anwendung kommt. Fiir den Stromverbrauch tiber 100 MWh wird eine reduzierte
KWK-Umlage von nominal 0,05 Cent je kWh fillig.

79 Diese Gruppe wird definiert als Industriekunden mit einer Abnahmemenge von 300 GWh p.a. und einer
Jahreshochstlast von 50.000 kW und Jahresbenutzungsdauer von 6.000 Stunden bei einer Versorgung in
Hochspannung (110 kV) mit einem erméafiigtem Stromsteuersatz. Es wird davon ausgegangen, dass der besondere
Belastungsausgleich fiir stromintensive Unternehmen und Schienenbahnen des EEG zur Anwendung kommt und
fiir den Stromverbrauch tiber 100 MWh eine reduzierte KWK-Umlage von nominal 0,025 Cent je kWh fallig wird.
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ABBILDUNG 6-2: VERGLEICH DER STROMPREISE ZWISCHEN MARKTPRAMIENMODELL UND DERZEIT
BESTEHENDEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND DIREKTVERMARKTUNGSOPTION) IN
2020
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

6.2.7 Abschliefende Bewertung des bisher
vorgeschlagenen Marktpramienmodells

Im Hinblick auf die in der Verordnungsermichtigung genannten Ziele ldsst sich
zusammenfassend festhalten, dass das Marktpramienmodell das Ziel einer bedarfsgerechten
Einspeisung beziiglich des Ausgleichs von Stromangebot und -nachfrage fiir grundsatzlich
steuerbare EEG-Anlagen wie Bioenergie, Laufwasserkraft mit Schwellbetrieb und Deponie-,
Klar- und Grubengas erreicht werden kann. Fiir dargebotsabhiangige EE-Technologien wie
Windenergie, Fotovoltaik und Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb sowie fiir Geothermie mit
sehr niedrigen variablen Kosten wird dieses Ziel jedoch allenfalls in geringem Umfang erreicht.
Das Marktpramienmodell kann keine umfangreiche gezielte netzentlastende Wirkung entfalten.
Lediglich in den wenigen Stunden mit negativen Strompreisen kann das Ubertragungsnetz
aufgrund von Abschaltungen von EEG-Anlagen ggf. entlastet werden. Die Marktintegration bzw.
die Heranfiihrung der Erneuerbaren Energien an den Markt werden durch das
Marktpramienmodell in weiten Teilen gefoérdert. Jedoch werden die Marktrisiken durch den
Modellvorschlag weitestgehend eliminiert. Die quantitative Analyse konnte aufzeigen, dass der
derzeit diskutierte Vorschlag des Marktpramienmodells in der vorgeschlagenen Parametrierung
zu hohen Mitnahmeeffekten fiir die EE-Betreiber fiihrt. Dies zeigt sich auch an den
Strompreiserh6hungen fiir die Endverbraucher. Insgesamt kann die Einfilhrung des

Marktpramienmodells mit der vorgeschlagenen Parametrierung aufgrund der hohen
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Mitnahmeeffekte trotz positiver Nutzeneffekte nicht empfohlen werden. In Kapitel 7.1 wird
diskutiert, ob durch modifizierte Ausgestaltung die grundsitzlich positiven Wirkungen bei

gleichzeitiger Reduktion der Mitnahmeeffekte dennoch erreicht werden kdnnen.

6.3 Analyse des Kombikraftwerksbonus bei
separater Umsetzung

Der Kombikraftwerksbonus ist einerseits als Bonus konzipiert, der EEG-Anlagen zusatzlich zur
Festpreisvergiitung gewahrt wird, um Anreize fiir eine bedarfsgerechte Einspeisung zu setzen.
Andererseits soll der Kombikraftwerksbonus als ein Instrument der Technologieférderung fiir
Stromspeicher sowie fiir Warme- und Gasspeicher dienen. Die anvisierte Technologieférderung
fiir Stromspeicher sowie fiir Wiarme- und Gasspeicher ist nicht unmittelbares Ziel der
Verordnungsermdachtigung. Zwar ist im EEG (2009) in § 1 Absatz 1 die Weiterentwicklung von
Technologien zur Erzeugung von Strom aus Erneuerbaren Energien als grundsatzlicher Zweck
des Gesetzes genannt, allerdings bezieht sich dies auf Technologien zur Erzeugung von Strom
aus Erneuerbaren Energien. Eine Technologieférderung fiir Speicher kann somit nur begrenzt
und bei weiterer Auslegung mittelbar als Ziel der Verordnungsermichtigung gerechtfertigt
werden. Die Analyse des Kombikraftwerksbonus bei separater Umsetzung erfolgt analog zur
Analyse des Marktpramienmodells. Zunidchst werden qualitativ die Aspekte Konformitit
hinsichtlich der Ziele der Verordnungsermachtigung, Anreizwirkungen des Modells auf die
Betreiber von EEG-Anlagen sowie mogliche Auswirkungen auf weitere Marktakteure untersucht.

In einem zweiten Schritt erfolgt eine quantitative Abschatzung der Inanspruchnahmepotenziale
des Modells, der zusatzlichen Forderkosten sowie der Kosteneinsparungen im konventionellen

Erzeugungssystem.

6.3.1 Zielkonformitit

Der Kombikraftwerksbonus verfolgt nicht das Ziel einer Verstetigung der Einspeisung aus
Erneuerbaren Energien. Vielmehr wird das Ziel einer bedarfsgerechten Einspeisung im
Hinblick auf Ausgleich von Angebot und Nachfrage auf dem Elektrizitdtsmarkt anvisiert.
Dazu werden tagliche Stunden mit hoher residualer Last (HRL) und mit niedriger residualer Last
(NRL) definiert. Diese sollen im Hinblick auf den Ausgleich der Bilanz zwischen Erzeugung und
Nachfrage einen entsprechenden Bedarf widerspiegeln. Dieses Bedarfssignal liefert im Vergleich
zum Festpreisvergiitungsmodell Anreize einer tiglichen Verlagerung von Stromerzeugung von
NRL-Zeiten in HRL-Zeiten. Im Vergleich zum effizienten Bedarfssignal, dem stiindlichen
Strompreis am Grofshandelsmarkt, fiihren einerseits Vereinfachungen beziiglich der nationalen
Abgrenzung sowie der zeitlichen Auflésung und andererseits der Betrachtungsperiode - jeweils

ein Tag - beim Bedarfssignal des Kombikraftwerksbonus zu Ineffizienzen.80

80 Dieses wird im Vorschlag mit dem Risiko von Prognosefehlern des stiindlichen Strompreises und des Aufwandes
fiir Anlagenbetreiber begriindet. In der Realitdt sind Modelle fiir Strompreisprognosen am Folgetage mit deutlich
geringeren Prognosefehlern behaftet, als die der Prognose der residualen Last im Vergleich zur tatsdchlichen
residualen Last.
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Gemafd den Empfehlungen des Modellvorschlags wird die residuale Last auf Basis typisierter
Lastverldufe in Deutschland unterteilt nach Jahreszeiten sowie Tagestypen und Prognosen der
Einspeisung von Windenergie und Fotovoltaik hergeleitet. Auf dem wettbewerblichen
Strommarkt wird einerseits der Einfluss von weiteren Faktoren auf die Last, z.B. tagliche
Temperaturen und Briickentage, und andererseits die Verfiigbarkeit von alternativen
Erzeugungsoptionen, die z.B. aufgrund von Revisionen oder ungeplanten Ausfillen von
konventionellen Kraftwerken variiert, im Bedarfssignal, dem Strompreis, beriicksichtigt.
Zusatzlich wird auf dem Strommarkt auch die Situation beziiglich Im- und Exportoptionen aus
Nachbarldndern im Strompreis beriicksichtigt. Die Ausgangsbasis fiir das Bedarfssignals des
Kombikraftwerksbonus - die residuale Last - vernachléssigt somit bereits einige Aspekte, die
den tatsachlichen Bedarf bestimmen. Eine weitere Approximation des tatsachlichen Bedarfs ist
durch die Einteilung des Bedarfssignals beim Kombikraftwerksbonus in drei Zeitkategorien
vorgesehen, wihrend auf dem Strommarkt stiindliche Strompreise den Bedarf widerspiegeln.
Zugleich ist die Einteilung nach HRL- und NRL-Zeiten auf den jeweiligen Tag begrenzt. Dieses
fiihrt zu einer weiteren Approximation des tatsachlichen Bedarfs, da Unterschiede beim Bedarf
nur fiir jeden einzelnen Tag, z.B. Werktag, Samstag, Sonntag beriicksichtigt werden, nicht
hingegen zwischen Tagen. Als letzter Aspekt wird ein beziiglich der Hohe fixiertes Preissignal im
Kombikraftwerksbonus festgelegt. Damit spiegelt dieses nur die relative Knappheit bzw. den
relativen Bedarf in einer Periode des Tages im Vergleich zu anderen Perioden des Tages wieder.
Ein Signal fiir die absolute Knappheit wird nicht gegeben. Aus den genannten Griinden ist
fraglich, inwieweit das Bedarfssignal des Kombikraftwerksbonus‘ geeignet ist, um den
tatsidchlichen Bedarf in Hinsicht auf den Ausgleich zwischen Angebot und Nachfrage

widerzuspiegeln.

Eine Anspruchsvoraussetzung des Kombikraftwerks ist, dass sich die beteiligten Anlagen in
einer Regelzone bzw. ggf. in einem Teilgebiet einer Regelzone befinden. Das Ziel einer
bedarfsgerechten Einspeisung im Hinblick auf die gezielte Vermeidung und Verminderung
von Netzengpiissen im Ubertragungsnetz und im Verteilungsnetz kann allerdings nicht
erreicht werden. Der Einsatz der Anlagen erfolgt gemaff Modellvorschlag nach einem
deutschlandweiten Signal. Da die regionale Definition der Anspruchsvoraussetzungen nicht auf
einzelne Verteilungsnetze abzielt, konnen sich in diesem Bereich allenfalls zuféllige Effekte
ergeben. Beziiglich des Ubertragungsnetzes kénnen die Grenzen der Regelzonen zwar als
mogliche kritische Bereiche fiir Netzengpasse identifiziert werden. So besteht aus heutiger
Perspektive insbesondere die Gefahr von Netzengpidssen bei Stromtransporten in Nord-Siid-
Richtung zum Abtransport von Stromerzeugung aus dem Netzgebiet von 50Hertz Transmission
GmbH sowie dem nordlichen Gebiet der transpower Stromiibertragungs GmbH in Zeiten mit
Starkwind. Dieses wiirde c. p. fiir eine bedarfsgerechte Einspeisung von EEG-Anlagen bzw. eine
Nutzung von Stromspeichern in diesen Gebieten sprechen. Weder die Bedarfskomponente noch
die Technologiekomponente sehen allerdings eine regionale Differenzierung vor. Somit werden
die Nutzung oder Schaffung von Flexibilitidten bei der Einspeisung von EEG-Anlagen sowie der
Zubau von Stromspeichern in allen Regionen Deutschlands unabhdngig vom Bedarf fiir die
Vermeidung von Netzengpdssen in gleicher Hohe gefordert. In diesem Zusammenhang ist

allerdings nochmals zu betonen, dass eine Umsetzung der Verordnungsermdichtigung auf
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gezielte Vermeidung von Netzengpdssen oder gar Verringerung von Netzausbaubedarf nach
unserer Ansicht in geeigneter Weise weder gezielt moglich noch unter Beriicksichtigung von
Effizienzgesichtspunkten empfehlenswert ist. Die Netzausbaupflicht der Netzbetreiber sollte
aufgrund der Problematik der ggf. Netzknoten scharfen Analyse fiir geeignete Standorte von
Speichern sowie der Kostennachteile gegeniiber dem Netzausbau nicht abgeschwacht werden.
Die regionale Definition der Anspruchsvoraussetzung ist in diesem Zusammenhang nicht
begriindbar und fiihrt ggf. zu Ineffizienzen. Zudem bergen Anreize fiir Erzeugungsanlagen zur
Vermeidung oder Verringerung des Ausmafles von Netzengpdssen, die in der Regel
kostengiinstiger durch entsprechenden Netzausbau zu losen sind, stets die Gefahr einer

Verzogerung oder Unterlassung von notwendigen Netzausbauten.

Die bedarfsgerechte Einspeisung im Hinblick auf die Bereitstellung von Regelleistung und
deren Abruf sowie die Interdependenzen zur bedarfsgerechten Einspeisung beziiglich des
Ausgleichs von Angebot und Nachfrage auf dem Elektrizitatsmarkt werden im Modellvorschlag
des Kombikraftwerksbonus nicht betrachtet. Da der Modellvorschlag sowohl bei der
Bestimmung der Hoéhe der Bedarfskomponente als auch bei der Bestimmung der
Technologiekomponente ausschliefRlich auf die gezielte Verlagerung von Energieeinspeisung
von NRL-Zeiten in HRL-Zeiten abzielt, wird eine Schaffung von Voraussetzung fiir die Teilnahme
am Regelenergiemarkt nicht angereizt. Der Vorschlag zielt offenkundig zudem auf einen
Verbleib der Anlagen im Festpreisvergiitungsmodell ab. In diesem Fall besteht - insbesondere
fiir die Bereitstellung von positiver Regelleistung - das Doppelvermarktungsverbot, so dass eine
Vermarktung der EEG-Anlagen am Regelenergiemarkt nicht zulassig ist. Eine diesbeziigliche
Anpassung der Rechtslage sollte aus dkonomischen Gesichtspunkten gepriift werden (vgl.
Kapitel 7)

Gemessen am Ziel einer verbesserten Marktintegration der Erneuerbaren Energien, im zuvor
dargestellten Sinne, dass die Grundlage fiir einen sukzessiven Ubergang der EEG-Anlagen in den
Markt erfolgen soll, schafft das Modell des Kombikraftwerksbonus nur geringfiigige Fortschritte
gegeniiber dem Festpreisvergiitungsmodell. Eine direkte Marktanbindung, die eine
Handelsanbindung, die Entwicklung von optimalen Vermarktungsstrategien sowie die
Einhaltung von verbindlich abzugebenden Fahrplianen8! mit dem Risiko von Zahlungen fiir
Ausgleichsenergie erforderlich macht, ist im Modellvorschlag nicht vorgesehen.
Anreizwirkungen, die Vermarktungsgemeinschaften entstehen lassen und /oder zu einer
Biindelung von EEG-Anlagen durch Héandler fithren, werden nur in geringem Umfang gesetzt.
Fir eine langfristig anvisierte vollstindige (Markt-)Integration der Erneuerbaren Energien
werden somit keine geeigneten Vermarktungsstrukturen angereizt, die Skaleneffekte und ggf.
bereits vorhandenes know-how‘ sowie zugehorige Strukturen nutzen. Eine Gewdhrung der
Technologiekomponente fiir (bis zu) 10 Jahre bei EEG-Anlagen, deren Betrieb bereits in den
ndchsten Jahren auf dem Wettbewerbsmarkt wirtschaftlich moglich ist, fithrt ggf. zu einem
langeren Verbleib im Festpreisvergiitungsmodell. Ohne die Moglichkeit des Optierens ins

Kombikraftwerksmodell wiirden diese Anlagen bereits vorher in die Direktvermarktung

81 Da keine Sanktionen fiir Fahrplanabweichungen vorgesehen sind, ist der Anreiz fiir Prognoseverbesserungen
gering.
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wechseln. Die wesentlichen Effekte beziiglich einer verbesserten Marktintegration beruhen
somit auf einer zunehmenden Nutzung vorhandener Flexibilititen beim Einsatz von EEG-
Anlagen sowie ggf. der Schaffung von neuen Flexibilititen. Ggf. wird iliber die langfristige
Gewdhrung der Technologiekomponente der Weg der Erneuerbaren Energien in den

Wettbewerbsmarkt sogar verzogert.

6.3.2 Anreizwirkungen

Neben der Zielkonformitit stellt die Anreizkompatibilitat sowie die Gefahr des ,Rosinenpickens*
ein Kriterium fiir die Beurteilung des Modellvorschlags dar. Zur Beurteilung der Generierung
von Mitnahmeeffekten und der Missbrauchsgefahr ist eine differenzierte Betrachtung der

Anreizwirkungen erforderlich.

Eine inhdrente Missbrauchsgefahr besteht fiir warmegefiihrte EEG-Anlagen, da fiir diese
Anlagen ohne Kombikraftwerksbonus bereits eine Einspeisestruktur gegeben sein kann, die zu
Mitnahmeeffekten ohne eine tatsdchliche Veranderung der Einspeisestruktur fithrt. Hiervon zu
unterscheiden sind Anlagen, die iiber Flexibilititen verfligen, die potentiell eine bedarfsgerechte
Einspeisestruktur - im Sinne des Kombikraftwerksbonus - ermdglicht, allerdings aufgrund der
Festpreisvergiitung im EEG keinen Anreiz haben, den Betrieb der Anlage entsprechend
auszugestalten. Vor diesem Hintergrund ist zu priifen, inwieweit die generelle Annahme einer
Bandeinspeisung als Referenz fiir die Anlagen mit grundsatzlicher Anspruchsberechtigung auf
Vergilitungszahlungen gemafd Bedarfskomponente geeignet ist. In der Praxis diirfte die
Vermeidung von Mitnahmeeffekten bei diesen Anlagen nur mit unangemessener administrativer
Regelungstiefe zu vermeiden sein. Die Hohe der Bedarfskomponente, d. h. der Wert von 2 Cent je
kWh fiir eingespeiste Energie in HRL-Zeiten bzw. von -2 Cent je kWh in NRL-Zeiten ist im
Modellvorschlag willkiirlich gewdhlt. Zwar wird im Vorschlag auf die Steuerungswirkung des
(Wettbewerbs-)Marktes verwiesen, der Zusammenhang bleibt allerdings unklar, und der
Vergleich mit dem (Wettbewerbs-)Markt ist aufgrund der Tatsache, dass die Anlagen im

Festpreisvergiitungsmodell verbleiben, nicht relevant.

EEG-Anlagen mit einer Vergiitung nach Bedarfskomponente, die iiber einen Gas- und / oder
Warmespeicher  verfligen, erhalten zusatzlich eine Zahlung auf Basis der
Technologiekomponente. Die Bedarfs- und Technologiekomponenten sollen insgesamt die
Vollkosten von (zusatzlichen) Warme- und Gasspeichern decken. Es wird nicht definiert, ob
dieses nur fiir neue Speicher- oder auch fiir bereits bestehende Speicher gezahlt wird. Daher ist
davon auszugehen, dass die Technologiekomponente ohne Differenzierung zwischen
Bestandsspeichern und neuen Speichern gezahlt wird. Ein Indiz fir diese Interpretation des
Vorschlags ist, dass die Bemessungsgrundlage der Technikkomponente unabhdngig von der
Speichergrofie gezahlt wird. Vielmehr wird diese in Abhdngigkeit des Betriebs der EEG-
Anlage(n) in Spitzenlastzeiten (arithmetisches Mittel der Einspeiseleistung der monatlichen
90 %-Quantile) im Vergleich zur durchschnittlichen Einspeisung im letzten Betriebsjahr gezahlt.
Die Hohe der Bemessungsgrundlage, die als zusatzliche installierte Leistung bezeichnet wird,
hingt also nicht von der zusatzlichen Flexibilitit der Anlagen durch Zubau von Gas- und
Warmespeichern, sondern von der insgesamt vorhandenen Flexibilitit ab. Ob diese sich aus

vorhandenen und neuen Gas- und Warmespeichern oder aus anderen Griinden ergibt, ist dabei
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irrelevant. Somit ist die Deckung der Vollkosten fiir neue Warme- und Gasspeicher unter
Beriicksichtigung der Erlose aus der Bedarfskomponente als Grundlage zur Berechnung der
spezifischen Technologiekomponente kein addquates Kriterium. Beriicksichtigt man zusatzlich,
dass im Bereich Warme- und Gasspeicher fiir den hier beschriebenen Einsatz ausgereifte
technische Losungen existieren, stellt auch das Argument der Investitionssicherheit und
Technologieférderung im Bereich Gas- und Warmespeicher keine Rechtfertigung der
Technologiekomponente dar. Bei der Forderung der bedarfsgerechten Einspeisung von EEG-
Anlagen ist daher, wenn es sich nicht um eine Technologieférderung handelt, vielmehr eine
reine Kosten-Nutzen-Abwagung heranzuziehen. Die zusatzlichen Erlosmoglichkeiten miissen
ausreichend Anreize setzen, um Flexibilititspotentiale zu heben, und sollten keinesfalls den
zusatzlichen Nutzen durch Verlagerung der Einspeisung auf dem Strommarkt libersteigen.
Ansonsten ist eine Erhohung der Forderkosten ohne ausreichend kompensierende Effekte die
Folge. Daraus folgt, dass die Notwendigkeit / Sinnhaftigkeit einer Technologiekomponente in
diesem Bereich grundsatzlich fraglich erscheint. Die Komplexitat der Regelungen wird deutlich
erhoht, obwohl ausreichend Anreize bereits mit einer entsprechenden Anpassung der

Bedarfskomponente geschaffen werden konnten.82

Neben der grundsatzlichen Frage der Sinnhaftigkeit der Technologiekomponente ist ihre
Differenzierung nach Anlagengrofien (150 kW, 500 kW und 1.000 kW) und der Art der Anlage
(Anlage mit Gasspeicher, Gas- und Warmespeicher oder Warmespeicher) fraglich. Wiederum
gilt, dass die Festlegung auf Basis einer Analyse des Nutzens auf der einen Seite und der
zusatzlichen Forderkosten auf der anderen Seite erfolgen sollte. Der Nutzen fiir das
Elektrizitatsversorgungssystem, d. h. einer Verlagerung von Stromeinspeisung von Schwach- in

Starklaststunden, unterscheidet sich weder nach Anlagengré6fie noch nach Art der Anlage.

Als weitere Anlagenkomponente im Kombikraftwerksbonus sind optional Stromspeicher
vorgesehen. Diese erhalten eine Verglitung sowohl auf Basis der Bedarfskomponente als auch
auf Basis der Technologiekomponente. Die Bedarfskomponente fiir Stromspeicher ist geméaf3
Formel 4.2 (Abschnitt 5.2) anders ausgestaltet und berticksichtigt nicht nur eingespeiste
Energie, sondern zusitzlich entnommene Energie. Die entnommene Energie muss entweder
direkt aus EEG-Anlagen (Arealnetz) oder bilanziell zum gleichen Zeitpunkt aus eingespeister
Energie von EEG-Anlagen in das Netz (der allgemeinen Versorgung) stammen. In diesem Bereich
ergibt sich die Problematik, dass sich bei Entnahme von Speichern in NRL-Zeiten zugleich eine
erhohte Einspeisung von EEG-Anlagen in das Netz ergibt, wenn es sich nicht um ein Arealnetz
handelt. Wenn es sich um eine EEG-Anlage handelt, die anspruchsberechtigt fiir die
Bedarfskomponente nach Formel 4.1 ist, erfolgt im Saldo somit keine Zahlung. Gleiches gilt fiir
HRL-Zeiten. Bei einem Arealnetz oder EEG-Anlagen, die keinen Anspruch auf die
Bedarfskomponente nach Formel 4.1 haben, ist dieses nicht der Fall. Als Teil des
Kombikraftwerks kommen hiermit eigentlich nur EEG-Anlagen, die keine
Anspruchsberechtigung auf die Bedarfskomponente haben, oder Anlagen in Arealnetzen in

Frage. Es bleibt unklar, ob dieser Effekt erwiinscht ist. Analog zur spezifischen Hohe der

82 Hierbei ist auch die inhdrente Gefahr einer Verschiebung der Anreizsignale fiir den bedarfsgerechten Einsatz der
Anlagen durch die Technologiekomponente zu berticksichtigen.



Analyse der Modellvorschlage Seite | 82

Bedarfskomponente fiir Stromeinspeisung von EEG-Anlagen ist die spezifische Vergiitungshohe
von +/- 2 Cent je kWh fiir entnommene und eingespeiste Energie bei Stromspeichern
willkiirlich.  Dieses ist allerdings dem  Modellvorschlag immanent, da die
Technologiekomponente die verbleibenden Vollkosten der Stromspeicher, die nicht durch die

Bedarfskomponente gedeckt werden, decken soll.

Die Hohe der Technologiekomponente unterscheidet sich - aufgrund des Ziels einer Deckung
der Vollkosten durch Bedarfs- und Technologiekomponente - erheblich. Dabei werden nur
ausgewahlte Stromspeichertechnologien gefoérdert (vgl. Tabelle 5-2), wdahrend andere
Technologien, wie z.B. Schwungrdder, nicht bertcksichtigt werden. Die Kriterien bei der
Auswahl der geférderten Technologien werden nicht erldautert. Sowohl das Ziel einer
Differenzierung der spezifischen Verglitungssitze als auch die willkiirlich erscheinende
Technologieauswahl verursacht erhebliche Gefahren von Ineffizienzen und Fehlentwicklungen
bei der Technologieférderung von Stromspeichern. Es findet kein Wettbewerb zwischen
unterschiedlichen Stromspeichertechnologien statt, d.h. es werden nicht die geeignetsten
Technologien zur Stromspeicherung genutzt und weiterentwickelt. Vielmehr werden die
Technologien, fiir die unter Beriicksichtigung der Kosten und der Vergiitung im Rahmen des
Kombikraftwerks die hochste Rendite erwirtschaftet werden kann, verwendet und ggf.

weiterentwickelt.

Zusatzlich besteht die Gefahr von Fehlentwicklungen bei Stromspeichertechnologien. So wird
momentan intensiv an der Entwicklung geeigneter Batteriekonzepte fiir E-Kfz gearbeitet. Fiir
diesen Einsatzbereich sind ggf. andere technische Anforderungen (z. B. Speicherkapazititen, Be-
und Entladungskapazitit, Gewicht) zu stellen als die Anforderungen, die sich aus einer

Maximierung der Erlosmoglichkeiten im Rahmen des Kombikraftwerksbonus ergeben.

Wie bei Kombikraftwerken aus EEG-Anlagen mit Gas- und / oder Warmespeichern ist die
Notwendigkeit einer Technologiekomponente fraglich, da entsprechende Anreize {iber
Anpassungen der Bedarfskomponente gesetzt werden konnten. Dieses wiirde wiederum die
Komplexitit des Kombikraftwerksbonus verringern und die inhdrente Gefahr einer
Verschiebung der Anreizsignale fiir den bedarfsgerechten Einsatz der Anlagen durch die

Technologiekomponente eliminieren.

Grundsatzlich ist, wie bereits vorher erldutert, die Frage zu stellen, ob das EEG bzw. die
Verordnungsermachtigung mit dem Ziel einer Forderung von Stromspeichertechnologien
kompatibel ist. Aber auch die Art und Weise der Forderung von Stromspeichertechnologien
unter Berticksichtigung des Ziels der Technologieforderung ist in mindestens zwei Bereichen
mit erheblichen Schwichen verbunden. Die Differenzierung der Hohe der
Technologiekomponente nach unterschiedlichen Stromspeichertechnologien sowie die
(willkiirliche) Auswahl der geférderten Technologien fiihren zu Fehlentwicklungen und
Ineffizienzen. Die Unterteilung nach Gewahrung einer Vergiitung gem. Bedarfskomponente und
einer Technologiekomponente erhoht die Komplexitit unndétig und fiihrt ggf. zu einer
Uberlagerung der Anreize der Bedarfskomponente beim Einsatz durch Anreize der

Technologiekomponente.
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6.3.3 Auswirkungen auf die Netzbetreiber

Bei Einfithrung des Modellvorschlags zum Kombikraftwerksbonus werden neben den EEG-
Anlagenbetreibern  insbesondere zwei  weitere = Gruppen betroffen sein. Der
Anschlussnetzbetreiber ist in Ergianzung zu der bisherigen Erfassung der Stromerzeugung,
Ermittlung der Vergiitungsanspriiche fiir die einzelnen EEG-Anlagen sowie der Weiterwalzung
der Kosten des EEG fiir die Erfassung der erforderlichen Stromeinspeisungen in hoher zeitlicher
Differenzierung fiir Anlagen innerhalb des Kombikraftwerksbonus sowie die Berechnung der
entsprechenden Verglitung zustdndig. Dieses fiihrt zu einer weiteren Aufwandserhohung bei
den Anschlussnetzbetreibern, die einerseits eine Anpassung der Messung der beteiligten
Anlagen und andererseits Anpassungen der Software zur Erfassung und Abrechnung erfordert.
Beides ist mit hoheren Aufwendungen verbunden und erfordert einen zeitlichen Vorlauf.
Gleiches gilt grundsitzlich fiir den Ubertragungsnetzbetreiber. Zusitzlich muss dieser die
Prognoseverfahren fiir die EE-Einspeisung anpassen, da Anlagen innerhalb eines
Kombikraftwerks ihre Einspeisung gegeniiber dem Festpreisvergiitungsmodell gemafd den
Anreizwirkungen verdndern. Somit muss der Ubertragungsnetzbetreiber fiir die
Vortagsprognose einerseits eine Einspeiseprognose machen, die die Anreizwirkungen des
Kombikraftwerks nicht beriicksichtigt, um den Betreibern eines Kombikraftwerks
entsprechende Vorgaben zu HRL-Zeiten und NRL-Zeiten zur Verfligung zu stellen. Andererseits
ist der Ubertragungsnetzbetreiber weiterhin verpflichtet, den Strom aus EEG-Anlagen in der
Festpreisvergiitung mit und ohne Kombikraftwerksbonus zu vermarkten. Dazu muss er
Fahrpléne fiir den EEG-Bilanzkreis aufstellen, fiir die eine Vortagesprognose der Einspeisung mit
Beriicksichtigung der Anreizwirkungen des Kombikraftwerksbonus erforderlich ist. Die
Prognosegiite fiir die Fahrplananmeldung diirfte zumindest fiir eine Ubergangsperiode
abnehmen, da Anpassungen der Einspeisungen zusatzlich zu prognostizieren sind. Da
Prognosefehler bei der Fahrplananmeldung der Betreiber von Kombikraftwerken nicht
sanktioniert werden, werden die Informationen der zusatzlichen Fahrplananmeldungen keinen
relevanten Beitrag zur Verbesserung der aggregierten Prognose leisten konnen. Somit ist bei
den Ubertragungsnetzbetreibern mit erhéhten Vermarktungskosten durch zusitzlichen Bezug

von Ausgleichsenergie zu rechnen.

6.3.4 Quantifizierung des
Inanspruchnahmepotenzials

Das Inanspruchnahmepotenzial des Modells des Kombikraftwerksbonus ist im Vergleich zum
Marktpramienmodell deutlich geringer. Dieses liegt im Wesentlichen daran, dass durch dieses
Modell lediglich ausgewahlte EE-Technologien mit der Mdglichkeit der Energiespeicherung bzw.
Kombikraftwerke gefordert werden sollen. Die in Tabelle 6-6 dargestellten
Inanspruchnahmepotenziale zeigen, dass in 2015 lediglich rund 3 TWh und in 2020 ca. 7 TWh
EEG-Stromerzeugung den Kombikraftwerksbonus erhalten. Das grofdte
Inanspruchnahmepotenzial besteht bei der Biomasse mit Warme- oder Gasspeichern sowie bei
der Wasserkraft mit der Maoglichkeit des Schwellbetriebs und Deponie-, Klar- und
Grubengasanlagen mit Gasspeichern. Kombikraftwerke bestehend aus Windenergie- oder

Fotovoltaikanlagen mit separaten Stromspeichern wird bis 2020 kein nennenswertes Potenzial



Analyse der Modellvorschlage Seite | 84

zugeschriebenen. Zur Abschitzung der Inanspruchnahmepotenziale fiir diese Technologien

wurde sich auf die im Modellvorschlag beschriebenen Ausbauszenarien gestiitzt.

TABELLE 6-6: INANSPRUCHNAHMEPOTENZIAL DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS

Bio- Wind  Wind Foto- Geo- Wasser- DKG-
Jahr System masse Onshore Offshore voltaik thermie kraft Gas

Stromerzeugung in GWh

2015 Festpreisvergltung 42.027 56.405 13.728 25.740 2.490 4.736 2.145
2015 Direktvermarktung 412 801 0 0 0 652 238
2015 | Kombikraftwerksbonus 723 1 1 0 0 2.035 46
2020| Festpreisvergiitung 41980 56.677 33.830  40.545 2.490 6.901 635
2020 Direktvermarktung 1.039 722 1.061 0 0 2.179 1.380
2020 | Kombikraftwerksbonus 4.663 5 11 2 0 2.395 242

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Insgesamt zeigt sich, dass der mafdgebliche Anteil der Erneuerbaren Energien bei einer
Wechselmoglichkeit in den Kombikraftwerksbonus im Festpreisvergiitungssystem bzw. in der
Direktvermarktung verbleibt. Dieses entspricht im Wesentlichen auch den im Vorschlag des

Kombikraftwerksmodells aufgezeigten Ausbauszenarien.

6.3.5 Quantifizierung der zusatzlichen
Forderkosten

Wie bereits in der Analyse des Marktpramienmodells erlautert, wird der EE-Betreiber nur dann
in ein anderes Fordersystem wechseln, wenn er dort im Vergleich zum
Festpreisvergiitungssystem einen hoheren Erlos generieren kann. Somit ist auch beim
Kombikraftwerksbonus im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem mit hoheren
Nettoférderkosten zu rechnen. Betrachtet man wiederum die in Tabelle 6-7 dargestellte
Veranderungen des Vermarktungswerts der jeweiligen EE-Technologien im Vergleich zum
Festpreisvergiitungssystem, so fallt auf, dass die steuerbaren EEG-Anlagen mit Ausnahme der
Wasserkraft ihren Vermarktungswert nicht Wesentlich erh6hen kénnen. Dies liegt zum einen
daran, dass im Kombikraftwerksbonus nicht alle grundsatzlich steuerbaren EE-Technologien
berticksichtigt werden. Zum anderen orientiert sich die Einspeisung im Kombikraftwerksbonus

nicht am Strompreis sondern an der residualen Last.
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TABELLE 6-7: ~ VERANDERUNG DES PROFILFAKTORS DER EE-TECHNOLOGIEN IM
KOMBIKRAFTWERKSBONUS GEGENUBER DERZEITIGEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND

DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Verdnderung des Profilfaktors in %-Punkte

Biomasse inkl. Dep.-, Klar- und Grubengas 0% 1%
Wind Onshore 0% 0%
Wind Offshore 0% 0%
Fotovoltaik 1% 1%
Geothermie 0% 0%
Wasserkraft 4% 5%

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Im Gegensatz zum Marktpramienmodell ist bei der Bestimmung der zusidtzlichen
Nettoforderkosten keine Bereinigung um Ausgleichsenergiekosten und Kosten fiir die
Handelsanbindung notwendig, da im Kombikraftwerksbonus keine selbstdndige Vermarktung
des EEG-Stroms fiir die EE-Betreiber anfillt. Die Hohe der zusatzlichen Nettoforderkosten ist in
Tabelle 6-8 dargestellt. Unter Berticksichtigung der unterstellten Annahmen steigen die
Nettoforderkosten bis 2015 auf 5 Mio. €2010 und bis 2020 auf 45 Mio. €2010. Somit liegen diese
zwar im Vergleich zum Marktpramienmodell deutlich niedriger, jedoch ist, wie im

vorangegangenen Abschnitt, auch das Inanspruchnahmepotenzial im Vergleich deutlich

geringer.

TABELLE 6-8: ZUSATZLICHE NETTOFORDERKOSTEN DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Mio. €2010
zusatzliche Nettoforderkosten 5 45

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

6.3.6 Quantifizierung des zusatzlichen Nutzens

Der Nutzen des Kombikraftwerksbonus ergibt sich durch die Einspeiseverlagerung von Stunden
niedriger residualer Last zu Zeiten hoher residualer Last. In Tabelle 6-9 sind die
durchschnittlichen stiindlichen Einspeiseverlagerungen beim Kombikraftwerksbonus im

Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem fiir die geférderten EE-Technologiens3 dargestellt.

83 Neben den hier dargestellten EE-Technologien erfolgt zusatzlich eine Verlagerung der Einspeisung fiir EE-
Technologien mit kombiniertem Stromspeicher. Dies sind insbesondere Windenergie- und Fotovoltaikanlagen.
Jedoch ist entsprechend der im Modellvorschlag aufgezeigten Ausbauszenarien mit keinem nennenswerten
Ausbau von dezentralen Stromspeichertechnologien zu rechnen. Somit ist auch der diesbeziigliche Nutzen durch
eine Einspeiseverlagerung als lediglich marginal anzusehen und kann daher an dieser Stelle vernachlassigt

werden.
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Analog zur Nutzendarstellung des Marktpramienmodells sind die Einspeiseverlagerungen auch
hier jeweils sortiert fiir die 10% der Stunden mit den hochsten Strompreisen, die 10 % der
Stunden mit den zweithochsten Strompreisen, etc., bis zu den 10 % der Stunden mit den
niedrigsten Strompreisen. Es zeigt sich, dass in denjenigen Stunden mit den hdochsten
Strompreisen in 2020 rund 250 MW mehr Bioenergiestrom eingespeist wird als in der
Festpreisvergiitung. Auch Wasserkraftanlagen mit Schwellbetrieb sowie Deponie-, Klar- und
Grubengase erhohen in diesen Stunden ihre Erzeugung. In den Stunden mit den niedrigsten
Strompreisen vermindert sich die Einspeisung im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem

wiederum in dhnlicher Gréf3enordnung.

TABELLE 6-9: DURCHSCHNITTLICHE STUNDLICHE EINSPEISEVERLAGERUNG IM KOMBIKRAFTWERKSBONUS
GEGENUBER DEM DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

durchschnittliche stiindliche Einspeiseverlagerung im
Kombikraftwerksbonus gegeniiber der Festpreisvergiitung in MW
Quantils-
X Wasser- ) Wasser-
rang Biomasse kraft Gase Biomasse kraft Gase
2015 2020

hoher 1,0 51 113 2 254 197 19
Strompreis 0,9 -18 73 2 117 148 14
0,8 -44 96 2 163 131 13
0,7 -56 83 2 0 67 7

0,6 3 69 1 83 47
0,5 39 -21 -1 -82 -48 -5
0,4 19 -42 -1 -62 -85 -9
. 0,3 30 -81 -2 -104 -82 -9
niedriger 0,2 -21 -94 -2 -154 -138 -14
Strompreis 0,1 -14 -147 -3 -224 -193 -19

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Insgesamt zeigt sich, dass die durch das Kombikraftwerksbonusmodell angestrebte Verlagerung
der EE-Einspeisung im Vergleich zum Marktpramienmodell deutlich niedriger ist. Betrachtet
man bspw. die H6he der Einspeiseschwankungen alleine von Windenergieanlagen von bis zu

20 GW, so ist der Effekt des Kombikraftwerksbonus als lediglich marginal anzusehen.

Der zusatzliche monetidre Nutzen fiir das konventionelle Erzeugungssystem durch diese
Einspeiseverlagerung ist in Tabelle 6-10 dargestellt. Analog zum Marktpramienmodell wird
durch die verlagerte EE-Einspeisung im konventionellen Erzeugungssystem insbesondere
Erdgas basierte Stromerzeugung mit hohen Brennstoffkosten eingespart. In Zeiten niedriger
Strompreise erfolgt dann wiederum eine Verringerung der EE-Einspeisung, welche wiederum
im konventionellen Erzeugungssystem auf Basis von Grundlastkraftwerken mit relativ niedrigen
Brennstoffkosten wie Braunkohle oder Kernenergie ausgeglichen wird. Im Saldo zeigt sich somit
in Tabelle 6-10 ein zusatzlicher Nutzen in Form von Kosteneinsparungen im konventionellen

Erzeugungssystem von bis zu 128 Mio. €310 in 2020.
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TABELLE 6-10:  ZUSATZLICHER MONETARE NUTZEN DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020

Mio. €2010

Kosteneinsparungen im konventionellen

71 128
Stromerzeugungssystem

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Die genannten Effekte wirken sich lediglich marginal auf die Hohe des Strompreises fiir die
Endverbraucher aus. Wie Abbildung 6-3 zeigt, steigen die Strompreise fiir Haushalte und nicht
privilegierte Industriekunden (Industrie 1) aufgrund der héheren EEG-Umlage marginal um
weniger als 1%. Fiir privilegierte Industriekunden (Industrie 2) verdndert sich analog zum
Marktpramienmodell nichts, da fiir diese Kundengruppe die EEG-Umlage gedeckelt ist. Die
Preise auf dem Grofdhandelsmarkt fiir Strom verdndern sich aufgrund des lediglich marginalen
Effektes durch den Kombikraftwerksbonus nicht.

ABBILDUNG 6-3: VERGLEICH DER STROMPREISE ZWISCHEN KOMBIKRAFTWERKSBONUS UND DERZEIT
BESTEHENDEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND DIREKTVERMARKTUNGSOPTION) IN

2020
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.
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6.3.7 Abschliefende Bewertung des
Kombikraftwerksbonus

Im Hinblick auf die in der Verordnungsermichtigung genannten Ziele ldsst sich
zusammenfassend festhalten, dass das Modell des Kombikraftwerksbonus keine maf3geblichen
Effekte zur bedarfsgerechten Einspeisung generieren kann. Das Ziel einer bedarfsgerechten
Einspeisung beziiglich des Ausgleichs von Angebot und Nachfrage auf dem Elektrizitdtsmarkt
wird zwar grundsatzlich erreicht, jedoch in einem sehr geringen Ausmaf3. Die Orientierung der
Einspeiseverlagerung entsprechend der residualen Last ist kein geeignetes Bedarfssignal, da es
von im Markt bestehenden wichtigen Flexibilititen wie bspw. Stromaustausch und
Pumpspeicherkraftwerken abstrahiert. Von den Autoren des Vorschlags wird die Férderung von
Stromspeichertechnologien (sowie Gas- und Warmespeichern) als explizites Ziel definiert. Im
Bereich der Uberpriifung der Zielkonformitit mit den Vorgaben der Verordnungsermichtigung
kann dieses nicht bewertet werden, da es weder ein explizites Ziel der
Verordnungsermachtigung noch des EEG ist. Insgesamt stellt sich jedoch die Frage nach dem
Sinn einer Forderung von dezentralen Stromspeichertechnologien. Dezentrale Stromspeicher,
die als Kombikraftwerk mit einer EEG-Anlage kombiniert werden, orientieren ihr
Betriebsverhalten lediglich an der Erzeugung dieser EEG-Anlage. Allerdings muss dieses
Betriebsverhalten nicht zwangsldufig dem tatsiachlichen Bedarf an Speichermdglichkeiten im
Gesamtsystem entsprechen. Zudem sind dezentrale Speichersysteme, die alleine fiir die
Stromspeicherung genutzt werden - in der Regel teurer als zentrale Speichertechnologien wie
bspw. Pumpspeicherkraftwerke oder CAES-Anlagen in Kombination mit einem
systemaddquaten Netzausbau. Ob dezentrale Stromspeicher in einem kombinierten Betrieb, wie
bspw. Autobatterien etc., kostenglinstig Speicherdienstleistungen im Strommarkt anbieten
konnen, wird derzeit in diversen Pilotprojekten im Rahmen des E-Energyprogramms evaluiert.
Im Gegensatz zum  Marktpramienmodell —werden die EE-Technologien beim
Kombikraftwerksbonus nicht an den Markt herangefiihrt und miissen daher ihren Strom nicht
am Markt selbst vermarkten. Die damit einhergehenden Vorteile zur Marktintegration entfallen

somit.

Insgesamt zeigt die Analyse, dass der Kombikraftwerksbonus keinen nennenswerten Nutzen fiir
das Gesamtsystem stiften kann. Gleichzeitig liegen die Forderkosten nach Einfiihrung jedoch
auch relativ gering. Allerdings ist in die Beurteilung auch die mit hohem Aufwand verbundene
Implementierung und laufende Administrierung eines solch komplexen Modells einzubeziehen.

In Anbetracht des geringen Nutzens lohnt sich die Implementierung nicht.

6.4 Wechselwirkungen bei paralleler Umsetzung
der beiden Modelle

Wurden bisher die beiden Modelle der Marktpramie und des Kombikraftwerks bei separater
Umsetzung betrachtet, so erfolgt in diesem Abschnitt eine Analyse der Wechselwirkungen der
beiden Modelle, wenn sie gleichzeitig eingefiihrt werden wiirden. Es wird insbesondere der

Frage nachgegangen, ob sich die beiden Modelle gegenseitig ergdnzen oder negativ beeinflussen.
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Zwischen den beiden Modellvorschligen gibt es Uberschneidungen an geférderten EEG-
Anlagen. So werden im Kombikraftwerksbonus diejenigen EE-Technologien geférdert, welche
aufgrund ihrer Speichermdglichkeit bedarfsgerecht einspeisen konnen. Dies sind bspw.
Biomasse- oder Deponie-, Klar- und Grubengasanlagen mit Warme- und/oder Gasspeicher sowie
Laufwasserkraftwerke mit Schwellbetrieb. Diese Gruppe gehort jedoch auch zu denjenigen
Anlagen, die im Rahmen des Marktpramienmodells dazu angereizt werden sollen, moglichst
bedarfsgerecht einzuspeisen. In beiden Modellen existieren im Gegensatz zum derzeitigen
Festpreisvergiitungssystem Anreize, heutige Anlagen um eine Speichermdglichkeit zu erginzen
oder zukiinftige EEG-Anlagen mit Gas-, Warme- oder Wasserspeicher auszustatten. Im
Kombikraftwerksbonus erfolgt der Anreiz neben der Bedarfs- tiber die Technologiekomponente.
Im Marktpramienmodell wird der Anreiz im Wesentlichen iiber den Profilfaktor gewéhrt. Hier
wird ein Speicher dann errichtet, wenn dadurch die zusatzlichen Erlose durch die Steigerung des
Marktwerts des EEG-Stroms die zusatzlichen Investitionskosten iibersteigen. Somit stehen die
beiden Modelle in Konkurrenz zueinander. Die EE-Betreiber werden sich fiir dasjenige Modell
entscheiden, welches die attraktivere Forderung bietet. Lediglich sehr teure
Speichertechnologien, welche durch das Marktpramienmodell nicht beanreizt wiirden, kénnten
ggf. beim Kombikraftwerksbonus aufgrund der Technologiekomponente zusatzlich angereizt

werden.

Im Folgenden werden analog zu den Analysen der separaten Umsetzungen der Modelle die
Inanspruchnahmepotenziale sowie die zusatzlichen Férderkosten, der zusatzliche Nutzen sowie

die Auswirkungen auf die Endverbraucherpreise fiir Strom untersucht.

6.4.1 Quantifizierung des
Inanspruchnahmepotenzials

Die in Tabelle 6-11 dargestellten Inanspruchnahmepotenziale der beiden Modelle bei paralleler
Umsetzung zeigen, dass der mafdgebliche Teil der EEG-Anlagen ins Marktpramienmodell
wechseln wird. Jedoch wechseln diejenigen EEG-Anlagen, um die das Marktpramienmodell und
der Kombikraftwerksbonus konkurrieren, vermehrt zum Kombikraftwerksbonus. Dies zeigt sich
darin, dass in 2020 rund 70% der durch den Kombikraftwerksbonus geférderten EE-
Stromerzeugung bei separater Umsetzung auch bei paralleler Umsetzung der beiden Modelle ins
Modell des Kombikraftwerksbonus wechselt. Somit kann das Marktpramienmodell lediglich
rund 30 % der durch den Kombikraftwerksbonus geforderten EE-Stromerzeugung flr sich

gewinnen.
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TABELLE 6-11: INANSPRUCHNAHMEPOTENZIAL BEI PARALLELER UMSETZUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS
Bio- Wind Wind Foto- Geo- Wasser- DKG-
Jahr System masse Onshore Offshore voltaik thermie kraft Gas
Stromerzeugung in GWh
2015 Festpreisvergutung 0 516 0 4.641 0 0 0
2015 | Direktvermarktung 0 0 0 0 0 31 132
2015 | Marktpramienmodell 42,855 56.691  13.729  21.098 2.490 5.393 2.254
2015| Kombikraftwerksbonus 663 0 0 0 0 2.030 46
2020 Festpreisvergutung 0 1.788 0 7.876 0 0 0
2020 Direktvermarktung 14 0 79 0 0 490 1.107
2020 Marktpramienmodell 46.002 55.614 34.823  32.671 2.490 9.250 1.077
2020| Kombikraftwerksbonus 3.149 0 0 0 0 1.734 73
Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.
6.4.2 Quantifizierung der zusatzlichen

Forderkosten

Bei der Analyse der Nettoférderkosten sind analog zu den bisherigen Modellanalysen wiederum

die Vermarktungswerte zu betrachten. Da in diesem System der Grofdteil der EEG-Anlagen ins

Marktpramienmodell optiert, sind die Ergebnisse dieser Analyse der parallelen Umsetzung der

beiden Modelle dhnlich zur Analyse des Marktpramienmodells bei separater Umsetzung. Dies

zeigt sich auch bei Betrachtung der Verdnderung der Profilfaktoren im Vergleich zum

derzeitigen EEG. Wie Tabelle 6-12 zeigt, erhoht sich der Vermarktungswert der steuerbaren EE-

Technologien deutlich. Analog zur Analyse des Marktpramienmodells steigen dadurch

tendenziell auch die Profilfaktoren der dargebotsabhingigen EE-Technologien an.

TABELLE 6-12: VERANDERUNG DES PROFILFAKTORS DER EE-TECHNOLOGIEN BEI PARALLELER
UMSETZUNG DES MARKTPRAMIENMODELLS UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS
GEGENUBER DERZEITIGEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015

2020

Verdanderung des Profilfaktors in %-Punkte

Wind Onshore
Wind Offshore
Fotovoltaik
Geothermie

Wasserkraft

Biomasse inkl. Dep.-, Klar- und Grubengas

11%
0%
0%
1%
0%
6%

11%
1%
-1%
2%
0%
8%

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.




Analyse der Modellvorschlage Seite | 91

Da in dieser Analyse wiederum ein Teil der EE-Stromerzeugung durch das Marktpramienmodell
gefordert wird, ist bei der Betrachtung der Forderkosten ein direkter Vergleich lediglich der
Nettoforderkosten zwischen dem Festpreisvergiitungssystem und dem Fall der parallelen
Umsetzung der beiden Modelle wiederum nicht zuldssig. Wie bereits in der Analyse des
Marktpramienmodells erlautert, fallen im Marktpramienmodell dem EE-Betreiber zusatzliche
Kosten fiir den Profilservice und die Handelsanbindung an, welche im Fall der
Festpreisvergiitung nicht durch den EE-Betreiber getragen werden miissen. Um einen
kostenseitigen Vergleich der beiden Modelle vornehmen zu konnen, miissen die im
Marktpramienmodell zusatzlich anfallenden Nettoforderkosten daher um die verminderten
Aufwendungen fiir Ausgleichsenergie und Handelsanbindung bereinigt werden. Fiir die folgende
Betrachtung wird fiir die Bestimmung der tatsdchlich anfallenden Ausgleichsenergiekosten die
in Kapitel 6.1.2 erlduterte Methodik der empirischen Abschdtzung unterstellt. Die somit
abgeschatzten Kosten fiir Ausgleichsenergie werden als realistischer eingeschatzt als diejenigen,
die im Marktpramienmodell fiir die Profilservicekomponente hinterlegt sind. Fiir die folgende
Analyse erfolgt daher keine Bandbreitenabschitzung der zusatzlichen Nettoférderkosten.
Entsprechend Tabelle 6-13 belaufen sich die zusitzlichen Nettoférderkosten, welche bereits um
die verminderten Aufwendungen fiir den Profilservice und die Handelsanbindung bereinigt sind,
in 2015 auf 1,6 Mrd. €010 und in 2020 auf 2,2 Mrd. €2010. Somit liegen die zusatzlichen
Nettoférderkosten im Vergleich zum Marktpramienmodell bei separater Umsetzung moderat
hoher.

TABELLE 6-13:  ZUSATZLICHE NETTOFORDERKOSTEN BEI PARALLELER UMSETZUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Mio. €519
Ausgleichsenergiekosten auf Basis empirischer
Abschdtzung
zusatzliche Nettoférderkosten 2.249 3.129
verminderte Aufwendungen fir Ausgleichsenergie -248 -483
verminderte Aufwendungen fiir Handelsanbindung -377 -444
bereinigte zusatzliche Nettoforderkosten 1.624 2.202
Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.
6.4.3 Quantifizierung des zusidtzlichen Nutzens

Analog zur Analyse des Marktpramienmodells und des Kombikraftwerksbonus ergibt sich der
zusatzliche Nutzen der Modelle im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem aus der
bedarfsgerechteren Einspeisung. Wie Tabelle 6-14 zeigt, liegt die durchschnittliche stiindliche
Verlagerung der Einspeisung in einer dhnlichen Gréf3enordnung wie beim Marktpramienmodell.
Dies liegt daran, dass im Laufe der Betrachtungsperiode das grofite Potenzial der
Einspeiseverlagerung durch Bioenergieanlagen ohne Moglichkeit der Gas- oder

Warmespeicherung besteht. Da diese Anlagen auch bei paralleler Umsetzung ins
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Marktpramienmodell wechseln, erfolgt auf Basis dieser Technologien auch hier die grofite
Einspeiseverlagerung. In 2020 werden in den 10% der Stunden mit den hochsten Strompreisen
rund 1,9 GW mehr EEG-Strom eingespeist als im Festpreisvergiitungssystem. In den 10 % der
Stunden mit den niedrigsten Strompreisen werden dementgegen rund 2,4 GW weniger EEG-

Strom eingespeist.

TABELLE 6-14:  DURCHSCHNITTLICHE STUNDLICHE EINSPEISEVERLAGERUNG BEI PARALLELER UMSETZUNG
DES MARKTPRAMIENMODELLS UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS GEGENUBER DEM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

durchschnittliche stiindliche Einspeiseverlagerung bei paralleler
Umsetzung der Modelle gegeniiber der Festpreisvergiitung in MW
Quantils-
rang Biomasse Wasser- Gase Biomasse Wasser- Gase

kraft kraft

2015 2020
hoher 1,0 1.131 128 3 1.603 222 25
Strompreis 0,9 1.009 92 2 1.510 199 24
0,8 1.112 119 3 1.031 181 23
0,7 714 88 2 948 99 20
0,6 523 70 2 507 64 14
0,5 306 -21 -1 92 -38 -5
0,4 -9 -45 -1 9 -79 -17
. 0,3 -582 -82 -2 -439 -134 -23
niedriger 0,2 -1.486 -115 -3 -1.292 -207 -29
Strompreis 0,1 -2.131 -183 -4 -2.125 -259 -31

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Der zusitzliche monetire Nutzen fiir das konventionelle Erzeugungssystem durch diese
Einspeiseverlagerung ist in Tabelle 6-15 aufgezeigt. Insgesamt belaufen sich die Einsparungen
im konventionellen Erzeugungssystem auf 440 Mio. €2010 in 2015 und 679 Mio. €2010 in 2020.
Aufgrund der grofden Inanspruchnahmepotenziale des Marktpramienmodells liegt auch dieses
Ergebnis in einer dhnlichen Gréfdenordnung wie im Fall des Marktpramienmodells bei separater

Umsetzung.

TABELLE 6-15:  ZUSATZLICHER MONETARE NUTZEN BEI PARALLELER UMSETZUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS IM VERGLEICH ZUM
DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020

Mio. €2010

Kosteneinsparungen im konventionellen

440 679
Stromerzeugungssystem

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.
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Bei Betrachtung der in Abbildung 6-4 dargestellten Strompreise in 2020 fiir verschiedene
Endverbrauchergruppen zeigt sich folglich ein sehr &hnliches Bild zum Fall des
Marktpramienmodells bei separater Umsetzung. Sowohl fiir Haushalte als auch fiir nicht
privilegierte Industriekunden (Industrie 1) steigt der Strompreis aufgrund der hoheren
Forderkosten und damit auch der EEG-Umlage um bis zu 4% im Vergleich zum
Festpreisvergiitungssystem an. Fiir privilegierte Industriekunden (Industrie 2) dndert sich der
Strompreis hingegen nicht, da der Groffhandelsmarktpreis flir Strom im Jahresmittel nahezu
unverdndert bleibt.

ABBILDUNG 6-4: VERGLEICH DER STROMPREISE ZWISCHEN PARALLELER UMSETZUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS/ KOMBIKRAFTWERKSBONUS UND DEM DERZEITIGEN EEG
(FESTPREISVERGUTUNG UND DIREKTVERMARKTUNGSOPTION) IN 2020
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

6.5 Zusammenfassende Bewertung des
Marktpramienmodells und des
Kombikraftwerksbonus

In den vorangegangenen Abschnitten wurden die beiden Modelle der Marktpramie und des
Kombikraftwerksbonus detailliert analysiert. In diesem Abschnitt werden die
Untersuchungsaspekte nochmals zusammengefasst und eine abschliefende Bewertung der
Modelle vorgenommen. Tabelle 6-16 zeigt die im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem
positiven und negativen Aspekte der beiden Modelle auf. Dabei werden die EE-Technologien in
dargebotsabhingige und steuerbare Technologien unterteilt. Die dargebotsabhdngigen EE-
Technologien zzgl. Geothermie kénnen in beiden Modellen keinen bzw. keinen nennenswerten

Beitrag zur bedarfsgerechten Einspeisung in Form eines Ausgleichs von Angebot und Nachfrage
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leisten. Lediglich bei negativen Strompreisen hitten diese Technologien einen Anreiz, ihre
Anlage abzuschalten. Zu diesen Zeitpunkten sollten jedoch zuniachst diejenigen EEG-Anlagen
abgeschaltet werden, welche variable Kosten bspw. in Form von Brennstoffkosten haben. Da
jedoch davon auszugehen ist, dass die Anzahl der Stunden mit negativen Strompreisen im Laufe
der Betrachtungsperiode bis 2020 auf Basis eines sich an die erhohte EE-Einspeisung
anpassenden thermischen Erzeugungssystems nicht wesentlich ansteigen wird, wird dieser
Vorteil insgesamt als unwesentlich eingeschitzt.8* Steuerbare EE-Technologien wie Biomasse,
Deponie-, Klar- und Grubengas sowie Laufwasserkraft mit Schwellbetrieb haben grundsatzlich
in beiden Modellen einen Anreiz zur Einspeiseverlagerung. Im Marktpramienmodell wird als
Bedarfssignal der stiindliche Strompreis angesetzt, was zur Beanreizung der
Bedarfsgerechtigkeit das sinnvolle Signal ist. Dahingegen wird im Kombikraftwerksbonus die
residuale Last als Bedarfssignal herangezogen, welche jedoch wichtige Bestandteile der
Stromnachfrage - wie bspw. Importe und Exporte sowie Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken
- vernachldssigt und somit als Bedarfssignal schlechter geeignet ist. Zudem werden aufgrund
der ausschlieflichen Forderung von EE-Technologien mit Speichermdéglichkeit im
Kombikraftwerksbonus nicht alle EEG-Anlagen angereizt, die grundsatzlich bedarfsgerecht
einspeisen konnten. Insgesamt weist das Marktpramienmodell hinsichtlich der
bedarfsgerechten Einspeisung somit Vorteile gegeniiber dem Kombikraftwerksbonus und zeigt
fiir steuerbare EE-Technologien auch deutliche Vorteile gegeniiber dem bisherigen
Festpreisvergiitungssystem.

Bzgl. der Vermeidung von Netzengpidssen sind von beiden Modellen keine wesentlichen
positiven Effekte zu erwarten.8> Das in der Verordnungsermiachtigung definierte Ziel der
Teilnahme von EEG-Anlagen am Regelenergiemarkt wird in beiden Modellen nicht naher
betrachtet und wird daher im Rahmen der Analyse der beiden Modelle nicht beriicksichtigt. Das
Marktpramienmodell weist allerdings auf Basis seiner grundlegenden Ausrichtung an den
wettbewerblichen Strommarkten diesbeziigliche Vorteile in der Umsetzung auf.

Ein bedeutender Vorteil des Marktpramienmodells gegeniiber dem derzeitigen System und auch
gegeniiber dem Kombikraftwerksbonus liegt in der Heranfithrung der EEG-Anlagen an den
Wettbewerbsmarkt. Im Marktpramienmodell sind die EE-Betreiber dazu verpflichtet, ihren
Strom selbstdndig am Strommarkt zu verdauflern und sind somit sowohl fiir den Ausgleich von
prognostizierter und realisierter Einspeisung als auch fiir die Vermarktung selbst
verantwortlich. Inwieweit eine daraus resultierende eigene Einspeiseprognose und eine
dezentrale Ausregelung der Bilanzkreisabweichungen im Vergleich zum derzeitigen System zu
Kosteneinsparungen im Erzeugungssystem fithren wiirde, ist jedoch nicht eindeutig

quantifizierbar. Insgesamt werden jedoch die EEG-Anlagen an den Markt herangefiihrt und

8¢ Die Haufigkeit negativer Strompreise in der Zukunft ist nicht eindeutig abzuschitzen. Einerseits steigt die
Wahrscheinlichkeit negativer Strompreise mit zunehmender volatiler EE-Einspeisung an. Andererseits wird sich
der Kraftwerkspark an die zunehmende volatile Einspeisung der Windenergie anpassen und flexible Kraftwerke
zubauen, womit sich die Haufigkeit von negativen Strompreisen tendenziell verringern wird.

85 Es ist allerdings zu betonen, dass eine Umsetzung der Verordnungsermachtigung auf gezielte Vermeidung von
Netzengpassen oder gar Verringerung von Netzausbaubedarf nach unserer Ansicht in geeigneter Weise weder
gezielt moglich noch unter Beriicksichtigung von Effizienzgesichtspunkten empfehlenswert ist.
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bereits mit den Aufgaben des Wettbewerbs vertraut. Im Sinne einer langfristigen Heranfiihrung
der EE-Technologien an den wettbewerblichen Strommarkt unter Verzicht einer zusatzlichen
Forderung erscheint das Marktpramienmodell diesbeziigliche Vorteile aufzuweisen. Da der
Kombikraftwerksbonus auf das bestehende Festpreisvergiitungssystem aufsetzt, werden die EE-

Betreiber in diesem Modell nicht an den Wettbewerbsmarkt herangefiihrt.

TABELLE 6-16: ZUSAMMENFASSENDE BEWERTUNG DES MARKTPRAMIENMODELLS UND DES
KOMBIKRAFTWERKSBONUS

Bedarfsgerechte Einspeisung
Heran-
Forder- EE-Technologie Ausgleich von| Vermeidung Bereit- fihrungan | Mitnahme-
modell Angebotund | von Netz- | stellungvon | Wettbe- effekte
Nachfrage engpissen | Regelleistung | Werbsmarkt
dargebots- Regelungen
. N o/+ geiung
Markt- | abhangige EE derzeit in EEG
pramien- o/+ nicht ++ -——
modell steuerbare EE ++ vorgesehen
dargebots- 0 Regelungen
Kombikraft- | abhangige EE derzeit in EEG
o/+ . 0] -
werksbonus nicht
steuerbare EE + vorgesehen
O keine Veranderung ggii. Festpreisvergiitung
+ Verbesserung ggli. Festpreisverglitung
— Verschlechterung ggii. Festpreisvergitung

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Die Implementierung eines weiteren optionalen Fordersystems mit dem Ziel, dass moglichst
viele EEG-Anlagen die Option wahrnehmen, ist per Definitionem mit héheren Netto-
Forderkosten verbunden, da die EE-Betreiber nur dann wechseln, wenn sie hohere Erlose
erzielen konnen. Fir die EE-Betreiber ergeben sich zum einen im Vergleich zur
Festpreisvergiitung hohere Erlose durch die gleitende Marktpramie, welche fiir jede EE-
Technologie einen bestimmten Profilfaktor unterstellt. Dieser ist so festgelegt, dass es fir die
meisten EE-Technologien attraktiv ist, ins Marktpramienmodell zu wechseln. Die damit
verbundenen zuséatzlichen Forderkosten liegen in 2020 bei rund 1,2 Mrd. €2010. Zusatzlich erhélt
der EE-Betreiber im Marktpramienmodell eine Profilservicekomponente zur Deckung seiner
Ausgleichsenergiekosten. Die Hohe der gewdhrten Forderkomponente wird jedoch als deutlich
zu hoch eingeschdtzt. Nach eigenen Abschatzungen auf Basis empirischer Daten liegen die
Ausgleichsenergiekosten fiir EEG-Anlagenbetreiber im Jahr 2020 rund 800 Mio. €2010 niedriger
im Vergleich zur gewdhrten Profilserviceckomponente. Eine abschlieflende eindeutige
Bezifferung der tatsachlich anfallenden Ausgleichsenergiekosten ist an dieser Stelle jedoch nicht
moglich. Als dritte Forderkomponente erhalt der EE-Betreiber im Marktpramienmodell eine
Pramie flr die Handelsanbindung. Durch diese sollen seine zusatzlich auftretenden Kosten fiir
die Erstellung der eigenen Einspeiseprognose sowie den Handelszugang gedeckt werden. Die

Hohe der in der Realitit anfallenden Kosten diirfte eher unterhalb dieser Pramie liegen.
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Insbesondere die Mdglichkeit von Vermarktungsgemeinschaften, welche voraussichtlich vielfach
genutzt wiirde, wiirde diesbeziigliche Kosten nochmals verringern. Es zeigt sich, dass die
vorgeschlagene Parametrierung des Marktpramienmodells zu deutlichen Mitnahmeeffekten
fiihren wiirde. Beim Kombikraftwerksbonus werden ebenfalls Mitnahmeeffekte generiert,
welche jedoch im Vergleich zur vorgeschlagenen Parametrierung des Marktpramienmodells

niedriger liegen.

Insgesamt hat die Analyse der beiden Modelle gezeigt, dass der im Vergleich zum derzeitigen
System grofiere zusatzliche Nutzen durch das Marktpramienmodell bestehen wiirde. Daher ist
das Marktpramienmodell bzgl. seiner Effizienz steigernden Riickwirkungen auf das
konventionelle Erzeugungssystem gegeniiber dem Kombikraftwerksbonus eindeutig zu
praferieren. Allerdings fiihrt die vorgeschlagene Parametrierung des Marktpramienmodells zu
Mehrkosten in Hohe von 2,1 Mrd. €2010 in 2020 bei gleichzeitigen Kosteneinsparungen im
konventionellen Erzeugungssystem von lediglich 0,7 Mrd. €2010. Diese zusatzlichen Kosten sind
im Hinblick auf den zu erwartenden Nutzen des Modells nicht zu rechtfertigen. Dies ist jedoch
nicht dem Modell an sich anzulasten, sondern ist im Wesentlichen das Resultat einer

unvorteilhaften Ausgestaltung bzw. Parametrierung.

Der Kombikraftwerksbonus kann keinen nennenswerten Beitrag zur Integration der
erneuerbaren Energien leisten. Der Anreiz zum Zubau von Warme- und/oder Gasspeichern bei
Bioenergieanlagen als eines der wesentlichsten Effekte ist im Marktpradmienmodell ebenfalls
gegeben, jedoch mit deutlich geringerem Implementierungsaufwand. Einer der wesentlichen
Nachteile gegeniiber dem Marktpramienmodell ist, dass die EEG-Anlagen nicht an den
Wettbewerbsmarkt herangefiihrt werden. Auferdem setzt es die falschen Signale bzgl. einer
Forderung dezentraler Speichertechnologien. Um die volatile Einspeisung aus erneuerbaren
Energien bestmoglich und vollstindig in das bestehende Erzeugungssystem zu integrieren, ist
das Speichern von kurzfristigen Stromiiberschiissen eine zentrale Herausforderung. Hierbei ist
allerdings darauf zu achten, dass das Synergiepotenzial der Stromspeicherung in Form des
Ausnutzens von stochastischen Ausgleichseffekten moglichst vollstindig ausgeschopft wird.
Eine dezentral gesteuerte Ausregelung einzelner EEG-Anlagen mit dezentralen Speichern (insb.
Stromspeichern) nutzt dieses Synergiepotenzial nicht vollstdndig aus und ist daher prinzipiell
ineffizient. Eine zentrale Steuerung von dezentralen Speicher- und EEG-Anlagen, wie sie in ,E-
Energy“-Konzepten vorgesehen sind, weisen deutliche Effizienzvorteile auf, da grofiere
Anlagenkollektive zusammengefasst und gesamtheitlich optimiert werden koénnen. Ebenfalls
von grofder Bedeutung sind die weitere Nutzung und der weitere Ausbau konventioneller
Speichertechnologien in Kombination mit einer zielfiihrenden Anpassung der Ubertragungs-

und Verteilnetzinfrastruktur.
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7 Verbesserungsvorschlage und alternative
Losungsansatze fiir die Markt- und
Netzintegration

Die Analyse hat gezeigt, dass die das Modell des Kombikraftwerksbonus unter der Annahme der
vorgeschlagenen Ausgestaltung und Parametrierung lediglich ein geringes Potential zur
verbesserten Markt- und Netzintegration der EE zu heben vermag. Beim Marktpramienmodell
zeigte die Analyse insbesondere, dass nutzenseitig positive nennenswerte Integrationseffekte
insbesondere fiir Bioenergieanlagen und Laufwasserkraftwerke mit Schwellbetrieb bestehen,
Allerdings flihrt die vorgeschlagene Ausgestaltung und Parametrierung des Modells auch zu
deutlichen Mitnahmeeffekten fiir dargebotsabhingige EEG-Anlagen bspw. auf Basis von
Windenergie und Fotovoltaik. Diese Mitnahmeeffekte sind mafigeblich fiir die hohen
Zusatzkostenbelastungen fiir die Endverbraucher im Rahmen des Marktpramienmodells und
damit fiir die negative Bewertung verantwortlich. Im Rahmen dieses Abschnitts wird daher
Uberpriift, inwieweit eine alternative Ausgestaltung des Marktpramienmodells ohne
nennenswerte Einbuflen bei der Nutzenbetrachtung die Zusatzkosten in Form von
Mitnahmeeffekten reduzieren konnte. Zudem werden alternative LOsungsansitze zur
verbesserten Markt- und Netzintegration der Erneuerbaren Energien aufierhalb der
diskutierten Modelle analysiert, die insbesondere auf das in der Verordnungsermdichtigung
explizit genannte Ziel einer Teilnahme der Erneuerbaren Energien am Regelenergiemarkt
darstellen. Dieser Aspekt erscheint insbesondere vor dem Hintergrund als wichtig, dass in
diesem Bereich auch die dargebotsabhiangigen EE-Technologien einen positiven
Integrationsnutzen aufweisen kdnnen, ohne dass sie explizit bedarfsgerecht im Sinne einer auf
Basis von Strompreissignalen getriebenen Energieerzeugung betrieben werden. Unter
Beriicksichtigung der Fragestellung dieser Studie wird dabei wiederum auf den Beitrag der

Erneuerbaren Energien selbst abgezielt.

7.1 Verbesserungsvorschlige im Rahmen der
diskutierten Modelle

Alternative Uberlegungen zur Ausgestaltung und Parametrierung des Marktpramienmodells und
des Kombikraftwerksbonus sind lediglich fiir den Fall zielfilhrend, dass somit entweder der

zusatzliche Nutzen erh6ht werden kann oder die zusatzlichen Kosten verringert werden kénnen.

7.1.1 Kombikraftwerksbonus

Im Fall des Kombikraftwerksbonus konnte gezeigt werden, dass sowohl der Nutzen als auch die
Kosten relativ gering sind. Eine Nutzensteigerung im Rahmen des Kombikraftwerksbonus
konnte ggf. erreicht werden, wenn zum einen bspw. der Strompreis als Bedarfssignal verwendet
wird und zum anderen auch Biomassetechnologien ohne Speicherméglichkeit geférdert werden
wiirden. Selbst wenn diese Anpassungen erfolgen wiirden, ware das Marktpramienmodell

aufgrund der eigenen Vermarktung des EEG-Stroms bzw. der Heranfithrung an den
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Wettbewerbsmarkt dem Kombikraftwerksbonus nutzenseitig iiberlegen. Zudem wiirden auch

die Forderkosten des Kombikraftwerksbonus bei Hinzufiigen weiterer EEG-Anlagen ansteigen.

7.1.2 Marktprimienmodell

Beim Marktpramienmodell konnte hingegen gezeigt werden, dass die im Vergleich zur
Festpreisvergiitung bedarfsgerechtere Einspeisung grundsatzlich einen nennenswerten
positiven Nutzen fiir das konventionelle Erzeugungssystem hat. Das Problem dieses
Modellvorschlags liegt im Wesentlichen an den damit verbundenen hohen zusitzlichen
Forderkosten. Somit stellt sich die Frage, ob sich durch eine alternative Ausgestaltung die
Kosten der Forderung verringern lassen. Dies kann gelingen, wenn die aufgezeigten
Mitnahmeeffekte verringert werden. Der folgende Vorschlag zeigt Moglichkeiten auf, wie die
Forderkosten des Marktpramienmodells reduziert werden koénnten, ohne den Nutzen des

Modells wesentlich zu reduzieren. Dies umfasst zwei Stufen:

(1) Beschrankung auf EEG-Anlagen mit disponibler Erzeugung, um den Nutzen durch
bedarfsgerechte Einspeisung zu erzielen und gleichzeitig die Mitnahmeeffekte bei
dargebotsabhingigen Anlagen zu verhindern;

(2) Ggf. Einbeziehung auch dargebotsabhingiger EEG-Anlagen, jedoch Anpassung der
Parametrierung so, dass zwar die dynamischen Effizienzgewinne durch Fahrplantreue
und optimierte Anlagenauslegung lukriert werden, Mitnahmeeffekte jedoch minimiert

werden.

Dabei ist, wie im Weiteren gezeigt wird, der erste Schritt relativ einfach auszugestalten, wahrend
beim zweiten Schritt die Sicherstellung der Balance zwischen Beanreizung zur Teilnahme und
Vermeidung von Mitnahmeeffekten eine erhebliche Herausforderung darstellt. Eine Priifung, ob
die erforderliche Regulierungstiefe aufgrund der Komplexitit eine Umsetzung der zweiten Stufe
empfehlenswert erscheinen lasst, kann lediglich auf Basis eines konkreten Vorschlags bewertet
werden. Die vorliegende Analyse beschrankt sich daher darauf, mogliche Ansatze zu alternativen
Ausgestaltungsmoglichkeiten des Marktpramienmodells fiir dargebotsabhédngige Technologien

in einzelnen Bereichen darzustellen.

Schritt 1: Beschrdankung auf disponible EEG-Anlagen

Es wird vorgeschlagen, zunichst lediglich diejenigen EE-Technologien, welche einen
mafigeblichen Beitrag zur Bedarfsgerechtigkeit leisten konnen, ins Marktpramienmodell
aufzunehmen. Dazu gehéren im Wesentlichen Bioenergieanlagen sowie Deponie-, Klar- und
Grubengasanlagen, welche nicht warmegefiihrt betrieben werden. Zu dieser Gruppe zdhlen
aufderdem Laufwasserkraftwerke mit Schwellbetrieb. Fiir diese Anlagen wird im Vorschlag des
Marktpramienmodells zur Bestimmung der gleitenden Marktpramie ein Profilfaktor von 100 %
angesetzt. Wenn diese Anlagen durch die Einspeiseverlagerung einen hoheren tatsachlichen
Profilfaktor generieren, so konnen sie ihre Erlése im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem
erhohen und hétten somit einen Anreiz, ins Marktpramienmodell zu wechseln. Die gleitende
Marktpramie ist die einzige Vergiitungskomponente in diesem Vorschlag. Somit miissten tiber
diese Zusatzerlose auch die weiteren Vermarktungskosten finanziert werden. Wie bereits in der

vorangegangenen Analyse erldutert, kann davon ausgegangen werden kann, dass fiir diese EE-
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Technologien keine nennenswerten Kosten fiir den Profilservice anfallen. Daher fallen dem EE-
Betreiber im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem lediglich Kosten fiir den Handelszugang
sowie fiir die Erstellung einer Einspeiseprognose an. Um einen Anreiz zum Wechsel ins
Marktpramienmodell zu haben, miissten diese Kosten iiber den genannten Zusatzerlos gedeckt

werden.

Im Folgenden wird analog zur vorangegangenen Analyse eine Kosten-/Nutzenanalyse fiir diesen
Modellvorschlag erarbeitet. Tabelle 7-1 zeigt, dass in 2020 aufgrund der restringierten
Teilnahmemaoglichkeit lediglich rund 22 TWh EEG-Strom im Marktpramienmodell geférdert
werden wiirden. Allerdings sind dies diejenigen EEG-Anlagen, welche bedarfsgerecht einspeisen
konnen. Unter Bertiicksichtigung der unterstellten technischen und 6konomischen Annahmen
der einzelnen EE-Technologien zeigt sich somit, dass die zusatzlichen Kosten fiir den
Handelszugang und die Erstellung der Einspeiseprognose grundsatzlich durch die Erhéhung des
Profilfaktors iliberkompensiert werden konnen, ohne dass weitere Pramien wie
Profilservicekomponente und Handelspramie in Anspruch genommen werden miissen. D. h., die

angereizten EEG-Anlagen wiirden im Wesentlichen ins Marktpramienmodell optieren.

TABELLE 7-1: INANSPRUCHNAHMEPOTENZIAL BEI MODIFIZIERTER AUSGESTALTUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS (BESCHRANKUNG AUF DISPONIBLE EEG-ANLAGEN)
Bio- Wind Wind Foto- Geo- Wasser- DKG-
masse Onshore Offshore voltaik thermie kraft Gas
Jahr System Stromerzeugung in GWh
Ausgleichsenergiekosten auf Basis empirischer Abschatzung
2015 Festpreisvergutung 26.292 56.406 13.729 25.740 2.490 4.804 2.146
2015 Direktvermarktung 180 801 0 0 0 460 234
2015 | Marktpramienmodell 16.540 0 0 0 0 2.159 50
2020 Festpreisvergltung 28.504 56.682 33.841 40.548 2.490 6.905 635
2020 Direktvermarktung 242 723 1.062 0 0 1.926 1.340
2020 | Marktpramienmodell 19.657 0 0 0 0 2.644 282

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Tabelle 7-2 zeigt, dass trotz der geringeren Inanspruchnahme des modifizierten
Marktpramienmodells durch EEG-Anlagen hinsichtlich des Vermarktungswerts des EEG-Stroms
im Vergleich zum Fall, dass alle EEG-Anlagen ins Marktpramienmodell optieren kdnnen, keine
Unterschiede bestehen. Die steuerbaren EE-Technologien kénnen ihren Marktwert deutlich
steigern. Durch die im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem verringerte EE-Einspeisung in
Zeiten niedriger Strompreise und den damit verbundenen Strompreisanstieg erh6ht sich auch
der Vermarktungswert der dargebotsabhédngigen EE-Technologien in diesen Stunden. Da in
diesen Stunden die EE-Einspeisung tendenziell relativ hoch ist, iiberkompensiert dieser Effekt

die Wertminderung in Zeiten hoher Strompreise.
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TABELLE 7-2: VERANDERUNG DES PROFILFAKTORS DER EE-TECHNOLOGIEN BEI MODIFIZIERTER

AUSGESTALTUNG DES MARKTPRAMIENMODELLS (BESCHRANKUNG AUF DISPONIBLE EEG-
ANLAGEN) GEGENUBER DERZEITIGEM EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020
Veranderung des Profilfaktors in %-Punkte

Biomasse inkl. Dep.-, Klar- und Grubengas 11% 10%
Wind Onshore 0% 1%
Wind Offshore 1% -1%
Fotovoltaik 1% 2%
Geothermie 0% 0%
Wasserkraft 6% 9%

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Betrachtet man die damit verbundenen zusdtzlichen Nettoférderkosten im Vergleich zur

bestehenden Festpreisverglitung, zeigt sich fiir 2015 eine Verringerung der Nettoférderkosten

von rund 100 Mio. €2010 und fiir 2020 eine Erhdhung um 70 Mio. €3010. Der sich hier zeigende

umkehrende Trend ergibt sich auf Basis folgender Effekte:

Durch die bedarfsgerechte Einspeisung im Marktpramienmodell erh6ht sich der Bedarf
an konventionellen Grundlastkraftwerken, da in Zeiten niedriger Strompreise weniger
EE eingespeist wird. Dieses Bedarfssignal ilibersetzt sich bereits in 2015 in hdhere
Strompreise im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem. Die in 2015 getatigte
Investition in mehr Grundlastkapazitit wirkt sich mittel- bis langfristig jedoch wieder
senkend auf den Strompreis aus, so dass in 2020 der Strompreis im
Marktpramienmodell wieder niedriger liegt als im reinen Festpreisverglitungssystem.
Ein hoherer Strompreis fithrt generell zu einer Erhéhung des Vermarktungswerts des
EEG-Stroms und somit zu einer Verringerung der Nettoférderkosten.

Im Marktpramienmodell erhéht sich der Vermarktungswert der EEG-Anlagen im
Vergleich zum Festpreisverglitungssystem. Der hohere Vermarktungserlos fiir am
Marktpramienmodell teilnehmende EEG-Anlagen verbleibt bei den EEG-
Anlagenbetreibern und verandert somit die Nettoféorderkosten nicht. Der hohere
Vermarktungswert der in der Festpreisvergiitung verbleibenden EEG-Anlagen
vermindert hingegen die Nettoférderkosten, da der Ubertragungsnetzbetreiber die

Mehrerlose im Rahmen der EEG-Umlage beriicksichtigen muss.

Diese beiden Effekte fithren schliefRlich dazu, dass die Nettoforderkosten in dem

modifizierten Marktpramienmodell in 2015 im Vergleich zum Festpreisvergiitungssystem

sogar niedriger liegen.
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TABELLE 7-3:  ZUSATZLICHE NETTOFORDERKOSTEN BEI MODIFIZIERTER AUSGESTALTUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS (BESCHRANKUNG AUF DISPONIBLE EEG-ANLAGEN) IM
VERGLEICH ZUM DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020

zusatzliche Nettoférderkosten -102 70

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Der zusdtzliche monetire Nutzen dieses modifizierten Marktpramienmodells resultiert
wiederum aus der verdnderten Einspeisestruktur der Erneuerbaren Energien. In Zeiten hoher
Strompreise erzeugen die ins Marktpramienmodell wechselnden EEG-Anlagen im Vergleich zum
Festpreisvergiitungssystem mehr und in Zeiten niedriger Strompreise weniger. Somit wird
einerseits konventionelle Stromerzeugung mit hohen Brennstoffkosten eingespart und
andererseits konventionelle Stromerzeugung mit niedrigen Brennstoffkosten erhoht. Im Saldo
erfolgen somit Kosteneinsparungen im Erzeugungssystem. Diese Kosteneinsparungen im
konventionellen System sind in Tabelle 7-4 dargestellt. Der zusatzliche Nutzen im Vergleich zum
Festpreisvergiitungssystem steigt demnach um 341 Mio. €2010 in 2015 und erhoéht sich bis 2020
auf 557 Mio. €2010.

TABELLE 7-4: ~ ZUSATZLICHER MONETARE NUTZEN BEI MODIFIZIERTER AUSGESTALTUNG DES
MARKTPRAMIENMODELLS IM (BESCHRANKUNG AUF DISPONIBLE EEG-ANLAGEN)
VERGLEICH ZUM DERZEIT BESTEHENDEN EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2015 2020

Mio. €201o

Kosteneinsparungen im konventionellen
341 557
Stromerzeugungssystem

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting GmbH.

Insgesamt zeigt sich, dass eine Modifizierung des Marktpramienmodells dahingehend, dass
lediglich die grundsatzlich steuerbaren EE-Technologien mit dann verringerten
Vergiitungskomponenten ins Marktpramienmodell optieren konnen, die zusatzlichen
Forderkosten massiv reduzieren kann. Da der im Rahmen dieser Studie quantifizierte
Zusatznutzen auf einer bedarfsgerechten Einspeisung beruht, verandert sich dieser gegeniiber
dem Fall, dass alle EEG-Anlagen ins Marktpramienmodell wechseln konnen, lediglich
geringfiigig.

Ob die vorgeschlagene Parametrierung fiir alle steuerbaren EEG-Anlagen einen ausreichenden
Anreiz setzt, ins Marktprdmienmodell zu optieren, kann an dieser Stelle nicht eindeutig
beantwortet werden. Dies hangt neben der Férderhéhe bspw. auch von der Risikobereitschaft
der EEG-Anlagenbetreiber sowie der technischen Flexibilitit der jeweiligen EEG-Anlage ab.
Grundsatzlich konnte jedoch gezeigt werden, dass bei einer Modifizierung des

Marktpramienmodells durchaus den im Rahmen der Verordnungsermachtigung gewiinschten
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Effekt der bedarfsgerechten Einspeisung (Ausgleich von Angebot und Nachfrage) zu 6konomisch

vertretbaren Kosten erreicht werden kann.

Schritt 2: Angepasste Parametrierung fir

dargebotsabhdngige EEG-Anlagen

Der Vorschlag des modifizierten Marktpramienmodells beriicksichtigt bisher lediglich die
steuerbaren EE-Technologien. Dies liegt darin begriindet, dass bei diesen Technologien der
zusatzliche Nutzen eindeutig positiv und spezifisch relativ hoch ist. Wie im Rahmen der
Untersuchungen gezeigt werden konnte, ist der modellbasiert quantifizierbare Nutzen einer
Eigenvermarktung der dargebotsabhidngigen EE-Technologien wie bspw. Windenergie und
Fotovoltaik sehr gering bei entsprechend hohen zusatzlichen Féordersummen. Allerdings konnen
im Rahmen des Marktpramienmodells zusatzliche positive Effekte erwartet werden, die nicht in
die quantitative Kosten-Nutzen-Analyse Eingang fanden. Ein diesbeziiglich wesentliches
Argument, weshalb die dargebotsabhidngigen EEG-Anlagen doch ins Marktpramienmodell
integriert werden konnten, liegt in einer Heranfilhrung dieser Technologien an den
Wettbewerbsmarkt. Wie bereits in Abschnitt 6.2.2 erlautert, konnen sich durch die
Eigenvermarktung von (dargebotsabhdngigem) EEG-Strom ggf. Kosteneinsparungen bei der
Vorhaltung von Regelleistung durch positive Anreize zu einer erhohten Fahrplantreue ergeben.
Dartiber hinaus koénnte bei der Auslegung von Neuanlagen ein Anreiz zu gleichmafiigerer
Einspeisung (im Gegensatz zu reiner Maximierung der Energieausbeute) entstehen. Beides sind
dynamische, mittelfristig wirksame Effekte. Damit dem hierdurch erzielbaren Zusatznutzen der
Teilnahme der dargebotsabhangigen EE-Technologien am Marktpramienmodell keine hohen
zusatzlichen Forderkosten durch Mitnahmeeffekte bei Bestandsanlagen gegentiberstehen, ist
insbesondere flir diese Technologien eine mdglichst genaue Orientierung der
Forderkomponenten an den tatsachlich anfallenden Kosten notwendig. Insbesondere miisste

e die Profilservicekomponente so justiert werden, dass sie nur dann einen Zusatzgewinn
ermoglicht, wenn die Fahrplantreue gegeniiber dem Status Quo (Bewirtschaftung der
EEG-Bilanzkreise durch die UNB) verbessert wird;

e der Profilfaktor so justiert werden, dass er bei bestehenden dargebotsabhingigen EEG-
Anlagen moglichst nah am tatsdchlichen Einspeiseprofil liegt, so dass lediglich eine

demgegeniiber optimierte Auslegung von Neuanlagen zusatzliche Gewinne erlaubt.

So liegt zum einen die Herausforderung darin, die tatsachlich anfallenden Kosten fiir den
Profilservice  (Ausgleichsenergie) moglichst genau vorhersagen zu koénnen und
dementsprechend die Profilservicekomponente festzulegen. Wie bereits in Abschnitt 6.1.2
dargestellt, ist die Bestimmung der Ausgleichsenergiekosten der EEG-Anlagen einerseits auf
Basis der fehlenden Datengrundlagen und andererseits auf Basis einer addquaten
Kostenkalkulationsmethode mit hohen Unsicherheiten verbunden. Alternativ zu solchen
»Bottom up“-Ansatzen ware allerdings theoretisch ein ,Top down“-Ansatz denkbar. Dabei wiirde
die Profilservicekomponente zunachst so festgelegt, dass selbst bei Teilnahme aller EEG-Anlagen
und Ausbleiben der erhofften Effizienzeffekte die zusitzlichen Forderkosten einen gewissen,
akzeptierten Rahmen nicht tberschreiten. Durch Evaluierung der Teilnahmequote, z.B. in

jahrlichem Turnus, lief3e sich ermitteln, ob diese Pramie von den Anlagenbetreibern (bzw. von
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den Bilanzkreisverantwortlichen, die ihre Anlagen in ihre Vermarktung aufndhmen) als attraktiv
eingestuft wird. Auf Basis der so gewonnen Erkenntnisse konnte die Profilservicekomponente
ggf. zyklisch angepasst werden, um zwischen Teilnahmequote, Effizienzeffekten und

Forderkosten eine Balance zu erreichen.

Eine Einschriankung der Mitnahmeeffekte ist ebenfalls hinsichtlich der Bestimmung der
Handelspramie  schwierig, da  EEG-Anlagenbetreiber  voraussichtlich  zunehmend
Vermarktungsgemeinschaften bilden, um dadurch ihre Handelsanbindungskosten und Kosten
fir die Prognoseerstellung vermindern zu koénnen. Um den dadurch erzielten
volkswirtschaftlichen Nutzen zwischen EEG-Anlagenbetreibern und den Verbrauchern (als
letztendliche Trager der Forderkosten) aufzuteilen, miisste auch hier eine zyklische Anpassung
erfolgen. Die Schwierigkeit bestiinde dabei darin, Mitnahmeeffekte zu verringern, ohne den

Anreiz zur (weiteren) Teilnahme am Marktpramienmodell zu eliminieren.

Eine weitere Herausforderung liegt darin, dass der Profilfaktor der dargebotsabhingigen EE-
Technologien so gesetzt wird, dass die EEG-Anlagen einerseits einen Anreiz haben, ins
Marktpramienmodell zu optieren. Analog zu den bereits genannten Pramien sollten jedoch
andererseits auch hier die Mitnahmeeffekte minimiert werden. Dies betrifft zwei Aspekte,
namlich die zeitliche Auflésung und die eigentliche Hohe des Profilfaktors.

Beziiglich der zeitlichen Auflésung besteht im bisherigen Modellvorschlag eine Inkonsistenz
zwischen der Giiltigkeit der Profilfaktoren und der Wechseloption fiir Anlagenbetreiber. Die
Profilfaktoren sollen auf Jahresbasis festgelegt werden, wihrend der Wechsel zwischen
Marktpramienmodell und Festpreisvergiitung monatlich moglich sein soll. Dies kann
dahingehend ausgenutzt werden, dass nur in den Monaten ins Marktpramienmodell optiert
wird, in denen die erwartete Einspeisecharakteristik der Anlagen (in Anbetracht tblicher
Witterungsschwankungen im Jahresverlauf) giinstig im Vergleich zum pauschalen Profilfaktor
ist. Solchen Effekten kann und sollte entgegengewirkt werden, indem die zeitliche Auflésung der
Profilfaktoren und der Rhythmus der Wechseloption synchronisiert werden. Ob dabei die
Wechseloption nur noch jahrlich gewahrt wird, die Profilfaktoren auf Monatsbasis gebildet
werden oder z.B. ein Quartalsrhythmus als Zwischenvariante gewahlt wird, ist eine reine
Praktikabilitatsfrage - die Synchronisierung selbst tragt jedoch entscheidend zur Reduktion von
Mitnahmeeffekten bei.

Beziiglich der Hohe des Profilfaktors ist zunachst festzuhalten, dass im Prinzip jede einzelne
EEG-Anlage eine individuelle Einspeisecharakteristik aufweist. Wenn nun der Profilfaktor

einheitlich fiir jede EE-Technologie gesetzt wird, besteht folgendes Dilemma:

e Der Profilfaktor konnte z. B. so gesetzt werden, dass er fiir alle Anlagen attraktiv ist.
Aufgrund der Bandbreite der tatsdchlichen Einspeisecharakteristika wiirden dann alle
Anlagen eine in mehr oder weniger starkem Mafie bessere Wertigkeit des von ihnen
eingespeisten Stroms erzielen als durch den Profilfaktor angesetzt. Hierdurch
entstiinden hohe Mitnahmeeffekte. Dies wire bspw. beim derzeit diskutierten
Modellvorschlag des Fraunhofer ISI der Fall.

e Um die Mitnahmeeffekte zu reduzieren, konnte der Profilfaktor hoher angesetzt werden,

z.B. auf die Hohe des mittleren Profilfaktors dieser EE-Technologie. Somit wiirden
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jedoch diejenigen EEG-Anlagen, deren tatsachlicher Profilfaktor niedriger liegt als der im
Rahmen der gleitenden Pramie gewahrte, nicht ins Marktpramienmodell wechseln. Dies
wiirde wiederum den Nutzen der dargebotsabhingigen EE-Technologien im

Marktpramienmodell einschranken.

Als weitere Moglichkeit ist vorstellbar, dass der Profilfaktor fiir jede EEG-Anlage individuell auf
Basis ihres tatsachlichen Einspeiseprofils (bspw. aus dem Vorjahr) festgelegt wird. In diesem
Fall hat der EEG-Anlagenbetreiber jedoch keinen Anreiz, seinen Vermarktungswert bzw. seinen
Profilfaktor bspw. durch Verdnderung der Leistungskennlinie der Windenergieanlage zu
erhohen. Aufierdem ist die Bestimmung eines anlagenspezifischen Profilfaktors mit erheblichem

turnusmafiigem Aufwand verbunden.

Eine Losung konnte darin bestehen, den Profilfaktor anhand eines oder weniger relevanter
Merkmale zu differenzieren. Diese Merkmale sowie die ,Umrechnungsfunktion“ auf
Profilfaktoren wiirden in einer Vorabanalyse generell bestimmt. Ziel sollte dabei sein, dass fiir
bestehende Anlagen die auf diese Weise ermittelten Profilfaktoren eine gute Anndherung an die
tatsichlichen Einspeiseprofile erzielen. Verbleibende Abweichungen wiirden zu begrenzten
Mitnahmeeffekten fiihren. Der Vorteil wire jedoch, dass Neuanlagen die extern bestimmten
Profilfaktoren je nach Auslegung libertreffen konnen, um so Gewinne zu erzielen, weil ihr

Einspeiseprofil markt- und netzkonformer ist.

Insgesamt zeigt sich, dass eine Beriicksichtigung auch dargebotsabhangiger EEG-Anlagen im
Marktpramienmodell mit einem zusatzlichen Nutzen verbunden sein wiirde. Da der spezifische
Nutzen im Vergleich zu steuerbaren EEG-Anlagen jedoch vermutlich niedriger ausfallt, ist es
notwendig, die Mitnahmeeffekte und somit die zusatzlichen Férderkosten zu minimieren, ohne
jedoch die Teilnahme ganzlich unattraktiv zu machen. Dies bringt, wie oben beschrieben,
erhebliche konzeptionelle Herausforderungen mit sich. Die oben dargestellten Moglichkeiten fiir
alternative Ausgestaltungen der Profilservicckomponente und des Profilfaktors konnen ggf.
grundsatzlich zu einer effektiven und effizienten Losung fithren. Allerdings sind weitergehende
Detailuntersuchungen erforderlich. Insbesondere ist dann zu priifen, ob die zur Sicherstellung
der o.g. Ausgewogenheit erforderliche Komplexitidt noch mit angemessener Regulierungstiefe
zu erreichen ist. Erst auf Basis dieser Abwédgung kann entschieden werden, ob eine Umsetzung

der zweiten Stufe empfehlenswert ist.

Da es bei disponiblen Anlagen deutlich leichter erscheint, den Nutzen des Marktpramienmodells
bei gleichzeitig geringen Mitnahmeeffekten zu gewahrleisten, sollte erwogen werden, die
Einflihrung des modifizierten Marktpramienmodells fiir disponible Anlagen gem. Schritt 1 (s. o.)

von einer ggf. spateren Ausweitung auf dargebotsabhéngige Anlagen zu entkoppeln.

7.2 EEG-Anlagen und Bereitstellung von
Systemdienstleistungen

Wie die bisherige Analyse gezeigt hat, ist die bedarfsgerechte Einspeisung im Sinne einer an der
Struktur des Strompreisverlaufes orientierten Energieerzeugung durch Erneuerbare Energien
im Wesentlichen lediglich fiir regelbare EEG-Anlagen technisch machbar und 6konomisch

erstrebenswert. Diese Form der Bedarfsgerechtigkeit, welche sich lediglich an der
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Stromerzeugung orientiert, greift allerdings aus energiewirtschaftlicher Perspektive zu kurz.
Neben der eigentlichen Deckung der Energienachfrage erfordert ein zuverldssig
funktionierendes Stromversorgungssystem auch eine in ausreichender Form und Hohe
bereitgestellte Leistung von Erzeugungsanlagen. Diese Leistung wird primir nicht zur
Stromerzeugung genutzt, sondern wird durch die Ubertragungsnetzbetreiber vorgehalten, um
unvorhersehbare und kurzzeitig zufallig auftretende Ereignisse ausgleichen zu kénnen. Diese
Leistung wird in Deutschland auf dem sog. Regelenergiemarkt in Form von jahrlichen,
monatlichen und taglichen Auktionen gehandelt. Diese weitere Dimension der
Bedarfsgerechtigkeit wird im Rahmen der Verordnungserméichtigung des EEG durch die
explizite Forderung aufgegriffen, dass Technologien zur Stromerzeugung auf Basis Erneuerbarer

Energien einen (eigenen) Beitrag zur Erbringung von Systemdienstleistungen leisten sollen.

Sowohl die Vorschlage zum Marktpramienmodell als auch dem Kombi-Kraftwerksbonusmodell
auflern sich nicht explizit zu dieser Form der Bedarfsgerechtigkeit. Implizit kann davon
ausgegangen werden, dass im Rahmen des Marktpramienmodells bzw. einer Direktvermarktung
Vorteile gegeniiber dem K-Bonusmodell bzw. der Festpreisvergiitung bestehen. Es ist davon
auszugehen, dass eine eigenvermarktete EEG-Anlage durch ihren Betreiber alle Potentiale der
Erlosoptimierung erschlieflen wird und dadurch im Rahmen ihrer technischen Moglichkeiten
und der durch Marktregeln gesetzten Randbedingungen auf den Markten fiir
Systemdienstleistungen auftreten wird.

Dieser Abschnitt greift die Forderung der Verordnungserméachtigung EEG nochmals auf, dass
sich EEG-Anlagen neben der Stromerzeugung auch an den Markten fiir Systemdienstleistungen
beteiligen auf. Dabei wurde bereits in Kapitel 4 dieser Studie das Potential der EE-Anlagen
hinsichtlich ihrer Fahigkeit, Systemdienstleistungen anbieten zu konnen, untersucht. Im
Wesentlichen sind zwei Punkte diskutiert worden:

=  Erbringung von lokalen Systemdienstleistungen durch Erneuerbare Energien: Es wurde
dargelegt, dass sowohl bzgl. der Erbringung von Blindleistung als auch von
Kurzschlussstrom lediglich geringe Potenziale fiir EE-Technologien bestehen, da diese
Anlagen haufig nicht an der geforderten Netzebene angeschlossen sind. Eine forcierte
Teilnahme der EE an diesen Systemdienstleistungen wird daher lediglich im
bestehenden Rahmen des EEG gefordert (bspw. Systemdienstleistungsbonus fiir
Windenergie gemafd §29 EEG). Eine weitere Diskussion erfolgt an dieser Stelle nicht.

= Erbringung von Regelleistung durch Erneuerbare Energien: Es wurde erldutert, dass bei
den meisten EE-Technologien das grundsatzliche Potenzial besteht, Regelleistung

anzubieten.

Im Rahmen dieses Abschnitts wird die Moglichkeit der Erbringung von Regelleistung durch
Erneuerbare Energien diskutiert. Dabei geht es nicht um die Vor- und Nachteile der
Bereitstellung von Regelleistung zwischen den diskutierten Modellen, sondern welche Wege im
bestehenden Rechtsrahmen bestehen, um diese Integrationspotential kosteneffizient im System

Zu nutzen.

Fiir die weitere Analyse muss an dieser Stelle eine weitere Abgrenzung des Begriffs

Regelleistungsmarkte vorgenommen werden. Grundsatzlich existieren in Deutschland drei
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Arten von Regelleistungsmarkten (Primar-, Sekunddr- und Minutenreserve). Im Rahmen der
Diskussion um einen Beitrag der EE-Technologien zur Erbringung von Regelleistung wird an
dieser Stelle jedoch lediglich auf die Minutenreserve als das Produkt mit den geringsten
technischen Anforderungen eingegangen. Fiir Minutenreserve wird von den Anbietern erwartet,
dass sie ihre angebotene Leistung innerhalb von 15 Minuten nach Abruf dem Netzbetreiber zur
Verfligung stellen konnen. Primar- und Sekundirreserve erfordern eine Reaktionszeit im
Sekunden- und Minutenbereich. Es wird in einem ersten Schritt davon ausgegangen, dass diese

Produkte nicht durch EE-Anlagen bereitgestellt werden kénnen.

Problemstellung

Durch eine zunehmende fluktuierende Einspeisung aus Erneuerbaren Energien in Kombination
mit einer durch die Finanz- und Wirtschaftskrise bedingten Reduktion der Nachfrage kam es im
Jahr 2009 vermehrt zu Situationen am Strommarkt, in denen kurzzeitig ,zu viel“ thermische
Erzeugung am Netz synchronisiert war, so dass in Extremfallen die Strompreise auf Null sanken
bzw. sogar negative Werte annahmen. In diesen Situationen waren einzelne
Kraftwerksbetreiber bereit, fiir das Nicht-Herunterfahren ihrer Erzeugungseinheiten am

Strommarkt Geld zu bezahlen bzw. einen kurzfristigen Verlust in Kauf zu nehmen.

Dass ein Kraftwerksbetreiber am Grofshandelsmarkt kurzzeitig einen Verlust in Kauf nimmt, hat

im Wesentlichen zwei Griinde:

» Ein kurzzeitiges Herunterfahren und Wiederhochfahren eines Kraftwerks bzw. das
Einhalten notwendiger Auskiihlungszeiten wére insgesamt teurer als die kurzzeitigen
Verluste durch geringe bzw. negative Strompreise am Wettbewerbsmarkt gewesen.

= Weitere Vermarktungserlose auf Alternativmarkten zum Grofhandelsmarkt
ermoglichten das Uberkompensieren der Verluste durch geringe bzw. negative
Strompreise. Mogliche Alternativerldsquellen fiir Kraftwerksbetreiber sind Warmeerlose
durch KWK-Anlagen und Regelenergie durch entsprechend praqualifizierte

Erzeugungsanlagen.

Zeitgleich zu der Entwicklung der geringen Nachfrage mit hoher Windeinspeisung und den
damit einhergehenden geringen bzw. negativen Strompreisen konnte ein deutlicher Anstieg der
Kosten fiir negative Regelleistung beobachtet werden. Negative Regelleistung wird durch die
Ubertragungsnetzbetreiber vorgehalten, um kurzfristige Erzeugungsiiberschiisse aufgrund
bspw. einer Unterschiatzung der Windeinspeisung auszugleichen. Im Falle eines
Erzeugungsiiberschusses wird die vorgehaltene negative Regelleistung abgerufen, wodurch das
vorgehaltene Kraftwerk um eine bestimmte Leistungshohe gedrosselt wird. Um im Bedarfsfall
die Leistung drosseln zu konnen, muss die Leistung zundchst am Grof3handelsmarkt vermarktet
sein. An dieser Stelle ergibt sich somit eine mogliche Marktkonstellation, weshalb ein
Kraftwerksbetreiber bereit ist, am Grofdhandelsmarkt fiir Strom ein Verlust in Kauf zu nehmen.
Falls die Erlose bzw. Preise am negativen Regelleistungsmarkt héher sind als die Verluste am
Grofdhandelsmarkt, erwirtschaftet ein Kraftwerksbetreiber in Summe einen Gewinn. Somit kann

die gleichzeitige Entwicklung des Anstiegs der negativen Leistungsvorhaltungskosten und der
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geringen bzw. negativen Strompreise mit funktionierenden Wettbewerbsmarkten erklart
werden.86 Sie entsprechen im Grundsatz der Erwartung eines Wettbewerbsergebnisses. Positive
Regelleistung wird ebenfalls durch die UNB in Deutschland vorgehalten, um ein kurzfristiges
Erzeugungsdefizit auszugleichen. In diesem Fall miissen die Kraftwerksbetreiber, falls sie
positive Regelleistung anbieten, auf eine Vermarktung der Kraftwerksleistung in Hohe der
angebotenen Regelleistung am Grofshandelsmarkt fiir Strom verzichten. Bei hohen Strompreisen
miissen sie dementsprechend auf hohe Gewinne verzichten, bzw. die positiven Leistungspreise
miissen auf ein Niveau ansteigen, damit weiterhin gentigend Kraftwerke positive Regelleistung

anbieten.

Das Zusammenspiel der Preisbildung am Grofshandelsmarkt fiir Strom, den
Regelenergiemarkten und der EE-Einspeisung wird anhand folgender Beispiele verdeutlicht. In
Erwartung einer hohen Windenergieeinspeisung sinken die Strompreise und entsprechend
weniger konventionelle Kraftwerksleistung wird eingesetzt. Damit jedoch genligend negative
Regelleistung im System angeboten wird, steigen die negativen Leistungspreise auf dem
Regelenergiemarkt soweit an, dass der konventionelle Kraftwerksbetreiber trotz Verluste am
Grofdhandelsmarkt insgesamt einen positiven Deckungsbeitrag erzielen kann. In Erwartung
einer geringen Windenergieeinspeisung (oder sehr hohen Nachfrage) steigen die
Grofshandelsstrompreise an. Entsprechend steigen die Preise fiir positive Regelleistung an.

Die Nutzung von Erneuerbaren Energien und insbesondere der Windenregie zur Bereitstellung
von Regelleistung konnte den zunehmenden Trend hin zu héheren Preisen fiir negative und
positive Leistungsvorhaltung entgegenwirken. Dabei miissen aus 6konomischer Perspektive die

EE-Technologien wiederum in ihren zwei Kategorien einzelnen bewertet werden:

= EE-Anlagen mit allenfalls sehr niedrigen variablen Kosten (z.B. Windenergie): Die
beinahe kostenlose Stromerzeugung aus diesen Energietragern sollte aus 6konomischer
Perspektive so selten wie moglich eingeschrankt werden. Somit ist eine Teilnahme an
positiven Regelleistungsmarkten nicht sinnvoll. Allerdings kénnen diese Anlagen einen
grofden Beitrag zur Erbringung von negativer Regelleistung erbringen. Daraus
resultieren folgende Vorteile: Bei bspw. hoher Windenergieeinspeisung muss lediglich
ein geringer Anteil an konventioneller Erzeugung am Netz gehalten werden. Dies
entscharft die geschilderte Problematik von geringen bzw. negativen Strompreisen
durch regelenergiebedingte am Netz gehaltene Kraftwerksleistung. Hinzu kommt, dass
das zusatzliche Angebot an negativer Regelleistung Preis ddmpfend fiir die negative
Regelleistung wirkt, da mehr Angebot im Markt existiert. Somit entstehen den
Ubertragungsnetzbetreibern ~ Kostensenkungspotentiale, die sich wiederum in
geringeren Netzentgelten fiir Endverbraucher dufsern wiirden.

=  Flexible Anlagen mit hohen variablen Kosten: Fiir diese Anlagen kann eine Teilnahme am

positiven Regelleistungsmarkt dann 6konomisch sinnvoll sein, wenn sie nicht mit voller

86 Das Zusammenspiel von Regelleistungspreisen und wettbewerblichen Strompreisen ist auf Grund der komplexen
Funktionsweise und Ausgestaltung der Regelenergiemarkte hier nicht vollstindig dargestellt, bzw. Bedarf
weiterer intensiver Untersuchungen. Der genannte empirisch und theoretisch korrekte Trend ist allerdings fiir die
Argumente i n dieser Studie ausreichend.
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Leistung Strom erzeugen bzw. ausgeschaltet sind. Dies wiirde den Preis auf dem
positiven Regelleistungsmarkt ddmpfen. Die Wettbewerbsfahigkeit dieser Technologien
hadngt insgesamt jedoch auch von den Bereitstellungskosten der Wettbewerber ab und
ist an dieser Stelle nicht abschliefdend zu bewerten. Erzeugt eine Anlage in Volllast, kann
sie auch negative Regelleistung anbieten. Entsprechende positive Auswirkungen der

dargebotsabhingigen EE-Anlagen gelten analog.

Herausforderungen und LOsungsansdtze

Zur Ermoglichung der Teilnahme Erneuerbarer Energien am Regelenergiemarkt sind zunéchst
technische und juristische Gegebenheiten zu priifen und ggf. entsprechende Anpassungen von
Rechtsvorschriftenoder technischen Regelwerken zu entwickeln. Des Weiteren stellt sich die
Frage, welche Anreize innerhalb des bestehenden EEG gesetzt werden konnen bzw. miissen, um

die oben erlduterten Potenziale zur Erbringung von Regelleistung durch EE zu heben.

Im Bereich der technischen Machbarkeit der Teilnahme der Erneuerbaren Energien am
Regelenergiemarkt sind die Anforderungen der Praqualifikation des Transmission Code 200787
anzupassen. Insbesondere ist zu priifen, in welchem Rahmen dargebotsabhidngige EE-Anlagen
als Anbieter von negativer Regelleistung zugelassen werden konnen. Der stochastische
Charakter der Windenergieeinspeisung hinterldasst immer ein Restrisiko, dass die angebotene
Regelleistung auf Grund nachhaltig falsch prognostizierter Windverhaltnisse nicht zur
Verfligung steht. Entsprechend miissen Vorschriften auf Basis wissenschaftlicher
Untersuchungen entwickelt werden, die angeben, zu welchen Anteilen der day-ahead
Windprognose negative Regelleistung durch Windenergie angeboten werden darf, um den
strengen Anforderungen bzgl. Zuverlassigkeit im Regelenergiemarkt gerecht zu werden.

Qualitativ kann abgeschatzt werden, dass zumindest fiir das Kollektiv der WEA-Anlagen das
Risiko gering ist, dass ein Abruf negativer Regelenergie im Bedarfsfall nicht erfillt werden
konnte. Negativer Regelenergiebedarf entsteht, wenn die Regelzone (bzw. im Netzregelverbund
das Kollektiv der Regelzonen) iiberspeist wird. Es ist unwahrscheinlich, dass im Falle einer
insgesamten Uberspeisung die WEA gerade unter ihrer Einspeiseprognose liegen, Vielmehr
diirfte es sehr haufig so sein, dass die WEA mehr einspeisen als prognostiziert wurde und gerade
dadurch der negative Regenenergiebedarf entsteht. Gerade dann besteht aber auch bei den WEA
die Moglichkeit, durch Reduktion der Einspeisung diesen Bedarf zu decken - die WEA tragen

dann zur Behebung des durch sie selbst (mit-)verursachten Bilanzungleichgewichts bei.

Unter den bestehenden Marktregeln ist eine Vermarktung der EEG-Anlagen, insb. auch der
Windenergie, auf Regelleistungsmarkten mit Verweis auf das Doppelvermarktungsverbot des
EEG allerdings nicht vorgesehen. An dieser Stelle ist juristisch zu priifen, ob die Vermarktung
der Anlagenleistung (in MW) auf dem Regelenergiemarkt zusatzlich zur bestehenden
Vermarktung der Energie (in MWh) tatsichlich einer Doppelvermarktung entspricht oder ob
elektrische Leistung und Energie zwei unterschiedliche Produkte darstellen. Wiirde man diesem

Argument folgen, ware die elektrische Energie einer EEG-Anlage iiber den Festpreis oder die

87 Vgl. VDN (2007).
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Marktpramie vergiitet, wahrend die Leistung der Anlage zusatzlich als eigenstiandiges Produkt
vermarktet werden diirfte. Folgt man dieser Argumentation nicht, misste das
Doppelvermarktungsverbot im EEG fiir den speziellen Fall der Vermarktung von Regelleistung

aufgehoben werden.

Weiterhin sind konkrete Umsetzungsfragen aus dkonomischer Perspektive dahingehend zu
prifen, in welcher Form den EE-Betreibern die richtigen Anreize zur Teilnahme am
Regelleistungsmarkt gesetzt werden, so dass sie sich system- und kostenoptimal in diesen Markt

einfiigen. Folgende Umsetzungen innerhalb der bestehenden Rechtsordnung sind denkbar:

= Teilnahme ausschliefdlich in Form der Direktvermarktung: Bei dieser Form der
Umsetzung wiirden lediglich diejenigen EEG-Anlagen am Regelenergiemarkt teilnehmen
diirfen, welche im entsprechenden Monat in die Direktvermarktung optiert haben.

= Teilnahme aller EEG-Anlagen: Alle EEG-Anlagen, auch diejenigen welche eine
Festpreisvergiitung oder eine Marktpramie erhalten, diirfen am Regelleistungsmarkt
teilnehmen. Insbesondere in diesem Fall ist zu priifen, ob und in welcher Form die

Vergiitungs- bzw. Pramiensatze dieser EEG-Anlagen angepasst werden sollten.

Insgesamt zeigt dieser Abschnitt, dass eine Teilnahme der Erneuerbaren Energien am
Minutenreservemarkt Integrationsvorteile aufweist. Auf Grund ihres hohen Ausbaugrades gilt
dies insbesondere fiir die Windenergie. Anders als bei einer engeren Definition der
bedarfsgerechten Einspeisung im Sinne einer strompreisgetriebenen Steuerung der Anlage
weisen im Bereich der Regelenergie auch die dargebotsabhidngigen EE-Technologien positive
Integrationseffekte auf. Auf Grund seiner geringen Markttiefe in einzelnen Stunden und seinen
hohen Anforderungen an die Anbieter ist der Minutenreservemarkt erheblichen
Preisbewegungen durch teilweise knappe Angebotsmengen ausgeliefert. Eine diesbeziigliche
Erhohung des Angebotes durch die Marktintegration der Erneuerbare Energien wiirde dieser
Problematik deutlich entgegen treten und den Bieterwettbewerb auf diesem Markt
intensivieren. Geringere Beschaffungskosten fiir die Ubertragungsnetzbetreiber sowie ggf.
geringere Netzentgelte (in Abhingigkeit des Regulierungsregimes) wiaren die Auswirkungen fiir

die Endverbraucher.

7.3 Forderung von Speichertechnologien

Im Rahmen des Vorschlags zum Kombikraftwerksbonus ist eine Forderung von Stromspeichern
vorgesehen. Wie in den Ausfithrungen in Abschnitt 6.3 dargestellt, ist die im Rahmen des
Kombikraftwerksbonus vorgeschlagene Speicherforderung als nicht zielfiihrend anzusehen.
Auch wenn das Marktpramienmodell im Gegensatz zum Kombikraftwerksbonusmodell keine
direkte®8 Forderung von Stromspeichern vorsieht, ist grundsatzlich auch parallel zu diesem eine
zusatzliche Forderung von Speichertechnologien denkbar. Dazu ist es nicht erforderlich, eine
Technologieférderung in diesem Bereich mit dem Marktpramienmodell zu verkniipfen.

Vielmehr kann diese auf3erhalb des Marktpramienmodells erfolgen.

88 Mittelbar setzt das Marktpramienmodell Anreize zur Optimierung von Ausbau und Bewirtschaftung von
Speichern, beispielsweise um hoéhere Fahrplantreue zu erreichen oder Strom aus dargebotsabhidngigen EE-
Anlagen optimal zu vermarkten.
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Speichertechnologien leisten bereits heute einen Beitrag zur Wirtschaftlichkeit der
Elektrizititsversorgung und zur verbesserten Integration der Stromerzeugung aus
Erneuerbaren  Energien. Mit zunehmender EE-Erzeugung erhohen sich die
Integrationsanforderungen, und Speichertechnologien konnen einen entsprechend
zunehmenden Integrationsbeitrag leisten. Wie in den Ausfilhrungen zu (neuen)
Stromspeichertechnologien in Abschnitt 4.2.2 dargestellt, besteht der wesentliche Nutzen von
Stromspeichertechnologien im Ausgleich von Angebot und Nachfrage sowie in der Bereitstellung
von Systemdienstleistungen. Eine Verringerung von Netzengpassen bzw. eine Vermeidung von
erforderlichen Netzausbauten im Ubertragungsnetz und in den Verteilungsnetzen kann dagegen
nicht bzw. nicht zielgenau erreicht werden. Unter dem Aspekt der Wirtschaftlichkeit ist ein
Netzausbau sowohl im Ubertragungsnetz als auch im Verteilungsnetz die geeignetere
Mafinahme.

Dass keine nennenswerten netzentlastenden Effekte von Speichertechnologien zu erwarten
sind, lasst die Schlussfolgerung zu, dass die Dezentralitit von Stromspeichern im Rahmen der
Integration der Erneuerbaren Energien in das Stromversorgungssystem per se Kkeinen
zusatzlichen Nutzen aufweist. Dariliber hinaus wiirde eine Kopplung der Speicherférderung an
die exklusive Einspeisung von Strom aus EEG-Anlagen zu einer potentiellen Verringerung des

Gesamtnutzens von Stromspeichern fiihren.

Zentrale und dezentrale Speichertechnologien leisten somit in Abhdngigkeit ihrer technischen
Moglichkeiten, wie z.B. Bereitstellung von Systemdienstleistungen und mdgliche
Speicherzyklen, vergleichbare Beitrage zur Wirtschaftlichkeit der Stromversorgung und zur
Integration Erneuerbarer Energien. Die Strom- und Regelenergiemarkte setzen dabei iiber
Preissignale effiziente Anreize zum wirtschaftlichen Ausbau von Speichern. Bei grofien,
zentralen Pumpspeicherkraftwerken innerhalb Deutschlands besteht der Nachteil, dass nur
geringe Ausbaubaupotentiale vorhanden sind. Neue Stromspeichertechnologien, wie Batterien
und Luftdruckspeicher, sind auf der anderen Seite bei heutigen Preisen auf dem Strom- und
Regelenergiemarkt nicht wirtschaftlich und haben, wie z.B. adiabate und diabate
Luftdruckspeicherkraftwerke (CAES-Anlagen), insbesondere bei der Bereitstellung von
Systemdienstleistungen, wie bspw. Sekundarregelleistung, aufgrund technischer Eigenschaften

Nachteile gegeniiber Pumpspeicherkraftwerken.

Die genannten Aspekte flihren bei der Beurteilung einer Férderung von Speichertechnologien im

Allgemeinen und einer Integration ins Marktpramienmodell zu folgenden Schlussfolgerungen:

¢ Die grundsatzliche Notwendigkeit einer Technologieférderung fiir Speichertechnologien,
die bei heutigen Preisen auf Strom- und Regelenergiemérkten nicht wirtschaftlich sind, ist
nicht erkennbar. Alternative Moglichkeiten zum Ausgleich von Angebot und Nachfrage
sowie zur Bereitstellung von Systemdienstleistungen sind kurz- und mittelfristig
vorhanden. Die Strom- und Regelenergiemarkte setzen langfristig ggf. addquate Anreize, um
den Zubau von Speichertechnologien in ausreichendem Ausmafd anzureizen. Ein
Marktversagen oder die Notwendigkeit der Technologieférderung insbesondere von

kleinen, dezentralen Anlagen ist nicht gegeben.
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e Der unterschiedliche Nutzen von Speichertechnologien aufgrund von technischen
Moglichkeiten, wie z.B. Bereitstellung von Systemdienstleistungen und moglicher
Speicherzyklen, macht die konkrete Ausgestaltung einer allgemeinen Forderung dufderst
komplex. Beispielsweise waren konkrete Vorgaben von Mindestanforderungen der
Forderung, etwa durch Vorgabe des minimalen Verhéiltnisses von Ein- und
Ausspeiseleistung zu Speichervolumen und der Mindestauslastung, erforderlich. In diesem
Bereich besteht eine inhdrente Gefahr, dass die tatsachlichen heutigen und zukiinftigen
Anforderungen des Strom- und Regelenergiemarktes an Stromspeichertechnologien keine

angemessene Berticksichtigung finden.

¢ Eine Kopplung der Férderung von Stromspeichern an die exklusive Einspeisung von EEG-
Anlagen zu deren Befiillung wiirde zu Ineffizienzen fiihren, widersprache dem
Grundgedanken des Marktpramienmodells, eine verstirkte Marktintegration der
Erneuerbaren Energien zu ermdglichen, und ware auch nicht notwendig, da durch das
Marktpramienmodell ohnehin wirtschaftliche Anreize zur bestméglichen Speichernutzung
gesetzt werden. Ein effizienter Einsatz der Speicher sollte somit neben der Situation der EE-
Einspeisung auch die Knappheitssignale des Strom- und Regelenergiemarktes

berticksichtigen.

Eine Forderung von Stromspeichern sollte somit nicht als zusitzliches Element im
Marktpramienmodell implementiert werden. Eine Férderung von Stromspeichern auflerhalb
des Marktpramienmodells und unabhangig von der Verordnungsermachtigung kann im Rahmen
dieser Studie nicht abschliefend beurteilt werden. Allerdings ist nicht erkennbar, warum eine
Technologieforderung von Stromspeichertechnologien zum Ausgleich von Angebot und
Nachfrage auf dem Strommarkt und zur Bereitstellung von Systemdienstleistungen erforderlich
ist. Insbesondere kann davon ausgegangen werden, dass die Markte einen Zubau von
wirtschaftlichen Stromspeicheroptionen bei zunehmenden Anteilen der Stromerzeugung auf

Basis Erneuerbarer Energien durch entsprechende Preissignale in Gang setzen.
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8 Fazit

Das Ziel dieser Studie ist, die Forderung der Direktvermarktung und der bedarfsgerechten
Einspeisung von Strom aus Erneuerbaren Energien in Deutschland zu analysieren. Dabei werden
zukiinftig verstiarkt Herausforderungen im Hinblick auf die Markt- und Netzintegration der
Erneuerbaren Energien auftreten. Die Studie zeigt, dass die Erneuerbaren Energien selbst einen
nennenswerten Beitrag zur Bewdltigung dieser Herausforderungen leisten kénnen. Allerdings
werden diese Potenziale im Rahmen des Festpreisverglitungssystems derzeit nicht genutzt, da
die dazu notwendigen Anreize fehlen. Auf Basis dieser Problematik liegen zwei
Modellvorschlage vor, welche im Auftrag des Bundesministeriums fiir Umwelt, Naturschutz und
Reaktorsicherheit angefertigt wurden und die Nutzung der Integrationspotenziale der

Erneuerbaren Energien verbessern/ermoglichen sollen

Das Modell des Kombikraftwerksbonus soll insbesondere zu einer bedarfsgerechteren
Einspeisung der EE-Technologien mit Speichermoglichkeit fithren. Unsere Untersuchungen
zeigen, dass das Modell des Kombikraftwerksbonus keine mafdgeblichen Effekte zur
bedarfsgerechten Einspeisung generieren kann. Zwar wird Einspeisung wie gewiinscht von
Zeiten niedriger in Zeiten mit hoher Nachfrage verschoben, jedoch in einem sehr geringen
Ausmafl. Zusatzlich stellt sich die Frage nach dem Sinn einer Férderung von dezentralen
Stromspeichertechnologien. Dezentrale Stromspeicher, die ihr Betriebsverhalten lediglich an
der Erzeugung einer EE-Anlage orientieren, sind fast nie System optimal. Aufierdem sind
dezentrale Speichersysteme derzeit in der Regel teurer als zentrale Speichertechnologien wie
bspw. Pumpspeicherkraftwerke oder CAES-Anlagen in Kombination mit einem
systemaddquaten Netzausbau. Im Gegensatz zum Marktpramienmodell werden die EE-
Technologien beim Kombikraftwerksbonus nicht an den Markt herangefiihrt und miissen daher
ihren Strom nicht am Markt selbst vermarkten. Die damit einhergehenden Vorteile der
Marktintegration entfallen somit. Insgesamt zeigt die Analyse, dass der Kombikraftwerksbonus
keinen nennenswerten Nutzen fiir das Gesamtsystem stiften kann. In Anbetracht des geringen
Nutzens und des relativ hohen administrativen Aufwands lohnt sich die Implementierung des
Kombikraftwerksbonus nicht.

Das Marktpramienmodell dagegen kann das in der Verordnungsermachtigung genannte Ziel
einer bedarfsgerechten Einspeisung beziiglich des Ausgleichs von Stromangebot und -nachfrage
fiir grundsatzlich steuerbare EEG-Anlagen wie Bioenergie, Laufwasserkraft mit Schwellbetrieb
und Deponie-, Klar- und Grubengas erreichen. Fiir dargebotsabhédngige EE-Technologien wie
Windenergie, Fotovoltaik und Laufwasserkraft ohne Schwellbetrieb sowie fiir Geothermie mit
sehr niedrigen variablen Kosten wird dieses Ziel jedoch allenfalls in geringem Umfang erreicht.
Im Gegensatz zum Kombikraftwerksbonus wird in diesem Modell die Heranfithrung der
Erneuerbaren Energien an den Wettbewerbsmarkt in weiten Teilen geférdert, wobei die
Marktrisiken durch den Modellvorschlag weitestgehend eliminiert werden. Die vorliegende
Studie zeigt durch quantitative Analyse, dass der derzeit diskutierte Vorschlag des
Marktpramienmodells mit den darin enthaltenen/diskutierten Parametrierung zu hohen
Mitnahmeeffekten fiir die EE-Betreiber fiihrt. Diese Mitnahmeeffekte fithren dazu, dass das
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Marktpramienmodell mit der vorgeschlagenen Parametrierung trotz positiver Nutzeneffekte

nicht empfohlen werden kann.

Nachdem sich beide Modelle im Rahmen der vorgeschlagenen Parametrierung als unvorteilhaft
herausgestellt haben, wurde untersucht, ob Anpassungen der Ausgestaltung der Modelle ggf. zu
einem veranderten Bild fithren kénnen. Es hat sich gezeigt, dass auch im Falle zielgerichteter
Anpassungen das Marktpramienmodell - insbesondere auch aufgrund der eigenen Vermarktung
des EEG-Stroms bzw. der Heranfiihrung an den Wettbewerbsmarkt - dem
Kombikraftwerksbonus nutzenseitig grundsatzlich liberlegen ist. Da das Marktpramienmodell
einen nennenswerten Nutzen generieren kann, liegt die Herausforderung einer alternativen
Ausgestaltung des Modells darin, die Mitnahmeeffekte bei gleichbleibendem Nutzen zu
verringern. Im Rahmen eines modifizierten Modellvorschlags konnte gezeigt werden, dass dies
grundsatzlich moglich ist. Dabei werden zwei Schritte betrachtet.

Im ersten Schritt werden zunichst lediglich die disponiblen EE-Technologien, die einen
mafigeblichen Beitrag zur Bedarfsgerechtigkeit leisten konnen, ins Marktpramienmodell
aufgenommen. Fiir diese Anlagen wird im Vorschlag des Marktpramienmodells zur Bestimmung
der gleitenden Marktpramie ein Profilfaktor von 100 % angesetzt. Die gleitende Marktpramie ist
die einzige Vergiitungskomponente in diesem Vorschlag. Somit miissen iiber die Zusatzerlose
eines hoheren Vermarktungswerts des EEG-Stroms auch die weiteren Vermarktungskosten

finanziert werden.

Fiir den gemafd diesem Schritt modifizierten Vorschlag des Marktpramienmodells zeigt sich,
dass der im Rahmen der Verordnungsermdachtigung gewiinschte Effekt der bedarfsgerechten
Einspeisung (Ausgleich von Angebot und Nachfrage) zu okonomisch vertretbaren Kosten
erreicht werden kann. Gleichzeitig werden die steuerbaren EE-Technologien an den
Wettbewerbsmarkt herangefithrt. Daher kann dieser Schritt zur Modifikation des

Marktpramienmodells grundsatzlich empfohlen werden.

Im zweiten Schritt werden dargebotsabhangige EE-Technologien betrachtet. Auch hier wiirde
das Marktpramienmodell die prinzipiell wiinschenswerte Heranfiihrung dieser Technologien an
den Wettbewerbsmarkt ermoglichen. Allerdings ist bei diesen Technologien die Gefahr von
Mitnahmeeffekten besonders grofs. Die dargestellten Moglichkeiten fiir alternative
Ausgestaltungen der Profilservicekomponente und des Profilfaktors konnen ggf. grundsatzlich
zu einer effektiven und effizienten Losung fiihren. Allerdings sind weitergehende
Detailuntersuchungen erforderlich. Insbesondere ist dann zu priifen, ob die zur Sicherstellung
der o.g. Ausgewogenheit erforderliche Komplexitiat noch mit angemessener Regulierungstiefe
zu erreichen ist. Erst auf Basis dieser Abwédgung kann entschieden werden, ob eine Umsetzung

der zweiten Stufe empfehlenswert ist.

Da es bei disponiblen Anlagen deutlich leichter erscheint, den Nutzen des Marktpramienmodells
bei gleichzeitig geringen Mitnahmeeffekten zu gewahrleisten, sollte erwogen werden, die
Einfiihrung des modifizierten Marktpramienmodells fiir disponible Anlagen gem. dem ersten

Schritt von einer ggf. spateren Ausweitung auf dargebotsabhdngige Anlagen zu entkoppeln.

Im Rahmen der Verordnungserméachtigung des EEG wird explizit auch das Ziel der Teilnahme

von EEG-Anlagen am Regelenergiemarkt definiert. Diese Moglichkeit wird im Rahmen der



Fazit Seite | 114

vorgeschlagenen Modelle der Marktpramie und des Kombikraftwerksbonus nicht beriicksichtigt.
Aufgrund der grundsatzlichen technischen Machbarkeit sollte es EE-Anlagen erlaubt werden, am
Regelenergiemarkt teilzunehmen. Dies wiirde das Regelleistungsangebot insbesondere fiir
negative Reserve erhdhen und somit den in den vergangenen Jahren beobachteten Trend
steigender Preise fiir Regelleistungsvorhaltung bremsen. Dies gilt ausdriicklich und
insbesondere auch fiir dargebotsabhadngige EE-Technologien wie Windenergieanlagen. Um eine
Teilnahme am Regelenergiemarkt zu ermoglichen, miissen jedoch noch eine Reihe von

technischen und juristischen Aspekten gepriift werden.

Insgesamt konnte im Rahmen dieser Studie gezeigt werden, dass die Erneuerbaren Energien
selbst einen Beitrag zur Integration leisten kdnnen. Insbesondere das Marktpramienmodell setzt
in der modifizierten Form einen Anreiz, einen Teil des Integrationspotenzials der Erneuerbaren
Energien zu nutzen. Durch die Teilnahme von EE-Anlagen am Regelenergiemarkt kénnen die EE-
Anlagen ihren Integrationsbeitrag weiter erhdhen. Betrachtet man jedoch die gesamten
Integrationspotenziale auch aufRerhalb der Erneuerbaren Energien, so zeigt sich, dass die EE-
Anlagen auch zukiinftig nur den kleineren Beitrag zur Markt- und Netzintegration leisten
konnen. Dies sollte im Rahmen der weiteren Diskussion um notwendige Integrationsanreize

berticksichtigt werden.
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Anhang A: Energiewirtschaftliche
Rahmendaten

A.1 Kapazitatsentwicklung

TABELLEA-1: ~ ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNGSKAPAZITATEN — EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)

2010 2015 | 2020
GW
Kernenergie 20,3 20,3 20,3
Braunkohle 20,1 21,3 17,6
Steinkohle 24,7 25,7 23,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 24,7 21,9 21,7
Gasturbinen 2,8 4,0 11,4
Summe 92,7 93,2 94,6

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

TABELLE A-2: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNGSKAPAZITATEN — ALLE MODELLE
2010 2015 2020
GW

Kernenergie 20,3 20,3 20,3
Braunkohle 20,1 21,3 17,7
Steinkohle 24,7 25,7 23,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 24,7 20,7 20,4
Gasturbinen 2,8 3,4 11,7
Summe 92,7 91,4 93,6

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

TABELLE A-3: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNGSKAPAZITATEN — EEG UND
MARKTPRAMIENMODELL

2010 2015 2020
GW
Kernenergie 20,3 20,3 20,3
Braunkohle 20,1 21,3 17,7
Steinkohle 24,7 25,7 23,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 24,7 20,8 20,5
Gasturbinen 2,8 3,3 11,5
Summe 92,7 91,4 93,6

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
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TABELLE A-4: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNGSKAPAZITATEN - EEG UND
KOMBIKRAFTWERKSBONUS

2010 2015 2020
GW
Kernenergie 20,3 20,3 20,3
Braunkohle 20,1 21,3 17,7
Steinkohle 24,7 25,7 23,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 24,7 21,9 21,7
Gasturbinen 2,8 3,9 11,0
Summe 92,7 93,1 94,2

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

TABELLE A-5: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNGSKAPAZITATEN — EEG UND MODIFIZIERTES
MARKTPRAMIENMODELL

2010 2015 2020
GW
Kernenergie 20,3 20,3 20,3
Braunkohle 20,1 21,3 17,7
Steinkohle 24,7 25,7 23,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 24,7 20,8 20,5
Gasturbinen 2,8 3,3 11,5
Summe 92,7 91,4 93,6

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
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A.2 Energieerzeugung
TABELLE A-6: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG - EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND
DIREKTVERMARKTUNGSOPTION)
2010 2015 2020

TWh,,
Kernenergie 155,5 154,4 152,9
Braunkohle 146,1 151,2 122,0
Steinkohle 115,1 76,8 79,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 30,3 33,7 40,7
Gasturbinen 0,0 0,0 0,0
Sonstige 15,7 16,1 16,5
Speicher-/Pumpspeicher 6,6 6,4 7,0
EE 113,1 161,7 192,3
Netto-Importe -37,5 -29,5 -24,0
Pumpspeicherverbrauch -7,5 -7,3 -8,1
Einspeisemanagement 0,0 0,0 -0,2
Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
TABELLE A-7: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG — ALLE MODELLE

2010 2015 2020

TWh,,
Kernenergie 155,5 154,9 153,9
Braunkohle 146,1 153,7 124,1
Steinkohle 115,1 73,7 75,8
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 30,3 33,2 39,9
Gasturbinen 0,0 0,0 0,0
Sonstige 15,7 16,1 16,5
Speicher-/Pumpspeicher 6,6 6,2 6,8
EE 113,1 175,9 258,0
Netto-Importe -37,5 -29,5 -24,0
Pumpspeicherverbrauch -7,5 -7,0 -7,9
Einspeisemanagement 0,0 0,0 -0,1

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
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TABELLE A-8: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG — EEG UND MARKTPRAMIENMODELL
2010 2015 2020
TWh,,

Kernenergie 155,5 154,9 153,9
Braunkohle 146,1 153,8 124,2
Steinkohle 115,1 73,7 75,7
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 30,3 33,3 40,0
Gasturbinen 0,0 0,0 0,0
Sonstige 15,7 16,1 16,5
Speicher-/Pumpspeicher 6,6 6,2 6,8
EE 113,1 205,8 317,7
Netto-Importe -37,5 -29,5 -24,0
Pumpspeicherverbrauch -7,5 -7,0 -7,9
Einspeisemanagement 0,0 0,0 -0,1

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

TABELLE A-9: ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG - EEG UND KOMBIKRAFTWERKSBONUS
2010 2015 2020
TWh,,

Kernenergie 155,5 154,5 153,1
Braunkohle 146,1 151,6 122,5
Steinkohle 115,1 76,4 79,0
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 30,3 33,6 40,5
Gasturbinen 0,0 0,0 0,0
Sonstige 15,7 16,1 16,5
Speicher-/Pumpspeicher 6,6 6,4 7,0
EE 113,1 161,7 192,3
Netto-Importe -37,5 -29,5 -24,0
Pumpspeicherverbrauch -7,5 -7,3 -8,2
Einspeisemanagement 0,0 0,0 -0,2

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH




Anhang A: Energiewirtschaftliche Rahmendaten Seite | 121
TABELLE A-10:  ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG — EEG UND MODIFIZIERTES
MARKTPRAMIENMODELL
2010 2015 2020
TWh,,

Kernenergie 155,5 154,8 153,7
Braunkohle 146,1 153,5 124,2
Steinkohle 115,1 74,5 76,5
Erdgas (GuD, KWK & Kond.) 30,3 33,2 40,0
Gasturbinen 0,0 0,0 0,0
Sonstige 15,7 16,1 16,5
Speicher-/Pumpspeicher 6,6 6,2 6,9
EE 113,1 175,9 258,0
Netto-Importe -37,5 -29,5 -24,0
Pumpspeicherverbrauch -7,5 -7,0 -7,9
Einspeisemanagement 0,0 0,0 -0,1

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

A.3

Grofhandelspreise

TABELLE A-11:

DlRFKTVF,RMARKTUNGSOPT]ON)

ENTWICKLUNG DER GRORHANDELSSTROMPREISE — EEG (FESTPREISVERGUTUNG UND

2010 2015 2020
€2000 j©e MWh
base 46,4 58,8 63,2
peak 66,1 78,6 81,8
offpeak 35,4 47,8 52,8
Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
TABELLE A-12:  ENTWICKLUNG DER GRORHANDELSSTROMPREISE — ALLE MODELLE
2010 2015 2020
€000 i€ MWh
base 46,4 59,4 63,1
peak 66,1 78,2 80,6
offpeak 35,4 49,0 53,4

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
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TABELLE A-13:

ENTWICKLUNG DER GRORHANDELSSTROMPREISE — EEG UND MARKTPRAMIENMODELL

2010 2015 2020
€,000 j©¢ MWh
base 46,4 59,4 63,2
peak 66,1 78,0 80,4
offpeak 35,4 49,1 53,6

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH

TABELLE A-14:

ENTWICKLUNG DER GRORHANDELSSTROMPREISE — EEG UND KOMBIKRAFTWERKSBONUS

2010 | 2015 2020
€000 j&6 MWh
base 46,4 58,8 63,2
peak 66,1 78,6 82,0
offpeak 35,4 47,8 52,8
Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
TABELLE A-15:  ENTWICKLUNG DER GRORHANDELSSTROMPREISE — EEG UND MODIFIZIERTES
MARKTPRAMIENMODELL
2010 | 2015 2020
€,000 j6 MWh

base 46,4 59,5 63,2

peak 66,1 78,1 80,4

offpeak 35,4 49,2 53,7

Quelle: Eigene Berechnungen r2b energy consulting GmbH
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Anhang B: Modellbeschreibung
Elektrizitatsmarktmodell

Die r2b energy consulting GmbH verfiigt einerseits iiber ein langfristiges Kraftwerksinvestitions-
und -einsatzmodell des europdischen Elektrizitatserzeugungsmarktes. Andererseits pflegen wir
umfangreiche Datenbanken zu bestehenden und geplanten Kraftwerken, Lastverlaufen und
Ubertragungsnetzen in der EU 27 (zzgl. Norwegen und Schweiz). Beides sind
Grundvoraussetzungen, um die mittel- und insbesondere langfristigen Auswirkungen von
politischen, technischen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen auf die Entwicklung des
Kraftwerksparks, der Stromerzeugung und der GrofShandelspreise fiir Elektrizitit in

Deutschland und Europa addquat quantifizieren zu konnen.

Das europaische Elektrizitaitsmarktmodell bildet sowohl den Einsatz der Kraftwerke als auch
Investitionsentscheidungen von Unternehmen in Neu- und Ersatzanlagen sowie den
Stromaustausch zwischen Modellregionen ab. Dabei werden technische und 6konomische
Charakteristika der Erzeugungsanlagen, gesetzliche und regulatorische Vorgaben sowie
Restriktionen beim Stromaustausch und Anforderungen auf der Nachfrageseite (Lastdeckung,
Regelleistungsvorhaltung und Notwendigkeit von Reservekapazititen) detailliert in die

Modellanalyse einbezogen.

In wettbewerblich organisierten Strommarkten fillen Kraftwerksbetreiber ihre Entscheidungen,
mit dem Ziel ihren Gewinn zu maximieren. Dabei konnen Entscheidungen in der kurzen,
mittleren und langen Frist zu unterschiedlichen Entwicklungen fiihren, die erhebliche
Interdependenzen aufweisen. Kurzfristig kann iiber den Kraftwerkseinsatz bei einem zur
Verfligung stehenden Kraftwerkspark entschieden werden. Dabei sind technische Restriktionen,
wie Mindestteillastbedingungen, Anfahr- und Abfahrentscheidungen (sowie deren Kosten)
sowie Mindeststillstandzeiten sowie unterschiedliche Vermarktungsmoglichkeiten zu
beriicksichtigen.  Mittelfristig sind Entscheidungen iiber Revisionen und bei
Speicherkraftwerken  Entscheidungen tber heutige Erzeugung versus zukiinftige
Erzeugungsmoglichkeiten zu treffen. Langfristig sind Entscheidungen iiber den Zubau und die
Stilllegungen von Kraftwerken einzubeziehen. Diese erfordern in der Regel lange Vorlaufzeiten
(Entscheidungsfindungs-, Genehmigungs- und Bauphase) und wirken sich iiber einen langen
Zeitraum aus aufgrund der langen technischen Lebensdauer (25 bis 50 Jahre) und der

Irreversibilitat der Entscheidung.

B.1 Modellierung von kurz- und
mittelfristigen Aspekten

Bei kurz- und mittelfristigen Entscheidungen wird von einem Kkostenminimalen
Kraftwerkseinsatz ausgegangen. D. h. vereinfacht, die Nachfragedeckung erfolgt durch die
jeweiligen, beziiglich der variablen Kosten giinstigsten Kraftwerke, was implizit die Annahme
des vollkommenen Wettbewerbs in der Stromerzeugung unterstellt. Bei vollkommenem

Wettbewerb erzeugen Kraftwerksbetreiber auf dem 'day ahead'-Markt, wenn die variablen
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Kosten ihres Kraftwerks unterhalb des (erwarteten) Strompreises in der jeweiligen
Betrachtungsperiode liegen. In diesem Falle konnen sie einen kurzfristigen Deckungsbeitrag
erzielen. Das giinstigste, verfiigbare, nicht eingesetzte Kraftwerk (sog. extramarginales
Kraftwerk) bestimmt unter diesen Annahmen den Preis auf dem Grofshandelsmarkt fiir Strom
(kurzfristige Grenzkostenpreissetzung). In dieser vereinfachten Form wird dieses durch das so

genannte 'merit order'-Modell abgebildet (vgl. Abbildung B-1):

ABBILDUNG B-1: EINFACHES 'MERIT ORDER'-MODELL

KKW H Braunkohle B Steinkohle Gas H Gasturbine

I N A

MW (net)

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

Die (verfiigbaren) Kapazititen der Kraftwerke werden nach der Reihenfolge ihrer variablen
Kosten sortiert und zur Deckung der jeweiligen Last auf dem Wettbewerbsmarkt in der Periode
eingesetzt. Die Nachfrage auf dem Wettbewerbsmarkt (residuale Last) stellt die Last dar, die von
Kraftwerken, die beziiglich ihres Einsatzes auf Preissignale am Wettbewerbsmarkt reagieren,
gedeckt werden muss. In einem solchen einfachen 'merit order'-Modell ist die residuale Last
definiert als Verbrauchslast zuziiglich der Netzverluste und des Verbrauchs der Pumpspeicher
sowie Exporte in andere Regionen abziiglich der Erzeugung von dargebotsabhingigen
Erzeugungsanlagen (z.B. Windenergie, Laufwasser, Photovoltaik), warmegefiihrten KWK-
Anlagen, Importen aus anderen Regionen sowie der Erzeugung der Speicher- und
Pumpspeicherkraftwerke. Fiir diese verbleibende Last (residuale Last) wird eine Preiselastizitat
von Null unterstellt. D.h. die Nachfrage reagiert nicht auf die Héhe des Preises und lasst sich
durch eine Senkrechte darstellen. Der Schnittpunkt von Angebot und Nachfrage bestimmt
approximativ den Preis. Die variablen Kosten der Kraftwerke werden durch den Brennstoffpreis
frei Kraftwerk, sonstige variable Erzeugungskosten und den Wirkungsgrad der Kraftwerke

determiniert.

Um interregionale Effekte - den Stromaustausch sowie die begrenzten Ubertragungskapazititen
zwischen einzelnen Regionen - beriicksichtigen zu koénnen, werden simultan mehrere
Teilmarkte betrachtet. In vereinfachter Form ist dieses fiir den Fall von zwei Teilmarkten

zunachst bei integrierten Markten in Abbildung B-2 dargestellt:
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ABBILDUNG B-2: 'MERIT ORDER'-MODELL FUR DEN FALL ZWEIER INTEGRIERTER MARKTE

KKW ® Braunkechle B Steinkohle Gas W Gasturbine KKW ® Braunkohle B Steinkohle Gas N Gasturbine
160 160

140 140
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

In diesem Fall ist ausreichend Handelskapazitidt zwischen den beiden Teilmarkten verfiigbar
und es kommt zu einem einheitlichen Preis. Somit konnen die beiden Teilmarkte zu einem

integrierten Markt zusammengefasst werden und die Lastdeckung erfolgt durch die Kraftwerke
kostenminimal.

Im Unterschied dazu, ist in Abbildung B-3 eine Situation dargestellt, in der die beiden Teilméarkte
aufgrund von unzureichenden Stromaustauschmaéglichkeiten nicht integriert sind.

ABBILDUNG B-3: 'MERIT ORDER'-MODELL MIT ZWEI NICHT INTEGRIERTEN TEILMARKTEN

KKW ® Braunkahle H Steinkohle Gas m Gasturbine KKW = Braunkohle B Steinkohle Gas W Gasturbine
160 160
140 i 140 4 ;
i Region 1a Importe B Region 1b- EXporte -

=
5]

€ per MWh
@
=]

@
=)

v 5
MW [net) MW (net)

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

Zwar kommt es zu einem Stromaustausch von Region 1a nach Region 1b. Dieser reicht jedoch
aufgrund der Beschrankungen der maximalen Austauschmdoglichkeiten nicht dafiir aus, dass die
Markte integriert sind und sich ein einheitlicher Preis einstellt. Wahrend nach Berticksichtigung

des maximalen Stromaustauschs im obigen Beispiel potentiell in Region 1a noch freie Leistung
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von Steinkohlekraftwerken vorhanden ist, miissen in Region 1b GuD-Anlagen mit hoheren
variablen Kosten zur Lastdeckung eingesetzt werden. Auf Basis einer kurzfristigen
Grenzkostenpreissetzung bestimmt sich der Strompreis am Grofdhandelsmarkt in Region 1a
folglich durch die variablen Erzeugungskosten von Steinkohlekraftwerken, wihrend in Region
1b die variablen Kosten von GuD-Anlagen Preis setzend sind. Zwischen den Modellregionen
werden die maximalen Stromfliisse auf die verfligharen Handelskapazititen (NTC-Werte)

begrenzt.

Dynamische Effekte, wie z.B. Anfahrkosten, dem Einsatz von Speicher- und
Pumpspeicherkraftwerken und/oder Revisionen, die beim einfachen 'merit order'-Modell nicht
beriicksichtigt werden, miissen in einem realititsnahen Modell berticksichtigt werden. Daher
werden sowohl die kurzfristigen Aspekte (Anfahr- und Abfahrverhalten, Teillastverhalten etc.)
als auch mittelfristige Aspekte (Einsatz der Pumpspeicher- und Speicherkraftwerke sowie
Revisionszeiten von thermischen Kraftwerken) Modell endogen bestimmt. D.h. diese werden im
Modell mit dem Ziel der Kostenminimierung festgelegt. Dabei ist bei Revisionen zu
beriicksichtigen, dass sie in der Regel einmal jdhrlich stattfinden. Bei Speicher- und
Pumpspeicherkraftwerken sind neben den installierten Kapazititen, die maximal und minimal

zuldssigen Speicherstande ('Arbeitsvolumen der Speicher') beriicksichtigt.

Die erforderlichen Kraftwerkskapazititen zur Deckung des Bedarfs an positiver und negativer
Regelenergie (Primdr- und Sekundirregelleistung sowie Minutenreserve) stehen fiir den
'reguldaren’ Strommarkt nicht zur Verfiigung. Alleine in Deutschland besteht momentan ein
Bedarf an positiver und negativer Regelleistung von jeweils etwa 7.000 MW bzw. etwa 10% der
Spitzenlast. Daher hat der Regelenergiemarkt einen erheblichen Einfluss auf den Einsatz der
Kraftwerke am 'reguldren’ Strommarkt sowie auf die Preise (Grenzkostenpreise) am
Grofdhandelsmarkt. Das Modell bildet daher den 'reguldren' Strommarkt und die
Regelenergiemarkte simultan ab (vgl. hierzu auch , Grundstruktur des Modells und modularer
Aufbau‘). Bei der Bereitstellung von Regelleistung werden sowohl die technischen
Anforderungen an die Kraftwerksleistung als auch die Wahrscheinlichkeit des Abrufs der
vorgehaltenen Leistung berticksichtigt. So kann z.B. positive Sekundarregeleistung
ausschlieflich durch Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke sowie thermische Kraftwerke in
Teillast (unter Beriicksichtigung von Teillastverhalten und Lastgradienten) und negative
Sekundarregelleistung durch Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke sowie thermische
Kraftwerke in Betrieb (unter Beriicksichtigung von Teillastverhalten und Lastgradienten)

bereitgestellt werden.

Die Nachfrage auf dem Strommarkt (Last) unterliegt typischen jahreszeitlichen, wochentlichen
und tdglichen Zyklen. Diese Zyklen sind mit einer hohen Genauigkeit zu prognostizieren. Ein
zunehmender Anteil der Stromerzeugung basiert inzwischen auf volatil einspeisenden, nicht
'steuerbaren’ Technologien, wie z.B. der Windenergie und Fotovoltaik. Dieses hat erhebliche
Auswirkungen auf den Einsatz der Kraftwerke am Wettbewerbsmarkt. Zur Abbildung sowohl
der typischen Zyklen der Stromnachfrage als auch der volatilen, nicht 'steuerbaren’ Erzeugung
wird fiir jede Stunde des Jahres eine von den Kraftwerken am Wettbewerbsmarkt zu deckende

Nachfrage (‘residuale Last') basierend auf Simulationen der Last sowie Erzeugung der
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Windenergieanlagen, Laufwasserkraftwerke, sonstiger Erneuerbarer Energien und
warmegefiihrter KWK-Anlagen abgeleitet. Durch die hohe zeitliche Auflosung ist sichergestellt,
dass die sowohl die Zyklen als auch die Volatilititen der 'residualen Last' addquat abgebildet

werden (vgl. hierzu auch ,Grundstruktur des Modells und modularer Aufbau).

B.2 Modellierung von langfristigen Aspekten

In der langeren Frist sind zusatzlich Kraftwerkszubauten und -stilllegungen Modell endogen zu
beriicksichtigen. Neben bekannten und/oder einschitzbaren Zubau- und
Stilllegungsentscheidungen werden Kraftwerksneubauten und -stilllegungen sowie die
Technologiewahl unter Beriicksichtigung von Erwartungen der Erlése und Kosten dieser
Kraftwerke Modell endogen bestimmt. Die Zubau- und Stilllegungsentscheidungen werden dabei
von Unternehmen unter Beriicksichtigung von Investitions- und Finanzierungskosten sowie
Erwartungen Uber zukiinftige Brennstoffpreise, politische und  wirtschaftliche
Rahmenbedingungen getroffen. Dabei wird davon ausgegangen, dass die Entscheidungen
ebenfalls kostenbasiert getroffen werden. D. h. es findet bei gegebenen Erwartungen iiber
zukiinftige Entwicklungen ein 'kostenminimaler' Ersatz und Neubau von Kraftwerken statt.
Dabei sind sowohl die Deckung der Nachfrage, die Bereitstellung des Bedarfs von
Systemdienstleistungen (insbesondere Regelenergie) und die Bereitstellung von ausreichend

determinierter langfristiger Reserveleistung zu jedem Zeitpunkt zu gewéhrleisten.

Die Dimensionierung zusatzlicher langfristiger Reserven (welche iiber die erwartete Lastspitze
zzgl. Regelleistung) im System zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit vorgehalten
werden miissen, werden mittels Leistungskrediten fiir einzelne Erzeugungstechnologien
dargestellt (vgl. Anhang ,Bestimmung des Leistungskredits“). Jede Erzeugungstechnologie wird
mit ihrem individuellen Beitrag zur gesicherten Leistung auf Basis der stochastischen
Nichtverfiigbarkeit sowie deren typische Blockgrofie beriicksichtigt. Dabei wird fiir jede Saison
eines Jahres (Winter, Friihling, Herbst und Sommer) unter Beriicksichtigung der
Revisionsplanung  sowie unter Beriicksichtigung des  Kraftwerkseinsatzes, des
Pumpspeichereinsatzes sowie des Imports- und Exportsaldos die gesicherte Einspeiseleistung
(inkl. Erneuerbare Energien) zum Zeitpunkt der saisonalen Hochstlast ermittelt. Die gesicherte
Einspeiseleistung wird durch Multiplikation der installierten Kraftwerksleistung je Technologie
mit ihrem entsprechenden Leistungskredit und anschliefdender Aufsummierung approximiert.
Die dadurch ermittelte gesicherte Leistung kann nur als Naherung betrachtet werden, da die
Leistungskredite auf Basis einer Marginalbetrachtung ermittelt worden sind (in Analogie zu
einer Taylor-Approximation 1. Ordnung). Entsprechende Korrekturwerde wurden geschatzt und
im Modell berticksichtigt. Als Bedingung flief3t in das Modell eine Gleichung, die fordert, dass
zum Zeitpunkt der saisonalen Hochstlast entsprechend viel gesicherte Leistung verfiigbar ist.
Sollte diese Bedingung auf Basis von Kraftwerksstilllegungen oder eines Nachfrageanstieges
nicht erfiillt sein, reagiert das Modell durch eine kostenminimale Bereitstellung dieser Reserven

durch Kraftwerksneubau.

Da es sich bei Langfrist- und Dauerreserven um eine Bereitstellung von Leistung geht, die in
einem einfachen Merit-Order Modell - welches nur die erzeugte Energie vergiitet - keine

Ertrage erwirtschaften kann, wird im Rahmen des Modells ein langfristiger
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Systemgrenzkostenpreisschatzer verwendet, der die Kostendeckung der Leistungsbereitstellung
durch Aufschldge zu Zeitpunkten von Kapazitatsknappheiten auf dem Energiemarkt (Spotmarkt)
ermoglicht. Dieses Konzept entspricht dem in der Literatur diskutierten Peak-Load-Pricing.
Validierungen anhand historischer Daten haben ergeben, dass diese Form der Preisbildung den

empirischen Begebenheiten an den europaischen Strombdrsen gut entspricht.

B.3 Grundstruktur des Modells und modularer
Aufbau

Die Grundstruktur des Modells sowie die Inputdaten und moglichen Ergebnisse sind in
Abbildung B-4 dargestellt:

ABBILDUNG B-4: MODELLSTRUKTUR
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

Grundsétzlich kénnen im Modell alle EU-Mitgliedslinder sowie die Schweiz und Osterreich
simultan betrachtet werden. Aufgrund von Hard- und Softwarerestriktionen und zur
Beschrankung der Rechenzeit sowie der detaillierten Abbildung technischer Aspekte wird in der
Regel die raumliche Betrachtung (Anzahl der Modellregionen) auf die jeweiligen Fragestellung
angepasst und die Modellregionen nach Kernregionen, Modellregionen und Satellitenregionen
mit unterschiedlichem Detaillierungsgrad der Modellierung differenziert. Fiir auf Deutschland
beschrankte Betrachtungen ist es in der Regel ausreichend die in Abbildung B-5 dargestellte
Differenzierung vorzunehmen, um die Riickwirkungen, die sich aus der Maoglichkeit des

Stromaustauschs zwischen Landern ergeben, adaquat zu berticksichtigen.
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ABBILDUNG B-5: KERN-, MODELL- UND SATELLITENREGIONEN

Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

Allgemein sind heutige Modelle des europdischen Strommarktes bei detaillierter Abbildung
O0konomischer und technischer Aspekte sowie politischer Rahmenbedingungen durch
verfligbare Hard- und Software sowie Rechenzeiten des Modells beschriankt. Zur addquaten
Beantwortung der jeweiligen Fragestellung ist daher ein modularer Aufbau des Modells
vorgenommen worden. Dieses ermoglicht es - je nach Anwendungsgebiet - u.a. folgende

Variationen vorzunehmen:

¢ Anzahl der simultan betrachteten Liander in Europa sowie Detaillierungsgrad der
Modellierung der einzelnen Lander (Kern-, Modell- und Satellitenregionen)

o Zeitliche Auflésung innerhalb eines Jahres (Anzahl chronologischer Lastniveaus pro Jahr)
¢ Betrachtungshorizont und Anzahl der Modelljahre

¢ Anzahl der Effizienzklassen innerhalb der einzelnen Technologien
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Zudem ist fiir Deutschland und die Nachbarlinder die Abbildung der Vorhaltung von
Regelleistung und des Abrufs von Regelenergie nach den einzelnen Regelleistungsprodukten -
insb. Sekundarregelleistung und Minutenreserve - moglich. Fiir Deutschland kann die
Modellierung der gekoppelten Erzeugung von Strom und Wiarme (KWK-Stromerzeugung) in

unterschiedlicher Detaillierungstiefe erfolgen.
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Anhang C: Modellbeschreibung Erneuerbare
Energien-Modell

Modellstruktur sowie Modellin- und -outputs

Das Modell kann den Zubau der erneuerbaren Energien auf jihrlicher Basis bestimmen. Um
auch langfristige Prognosen durchfiihren zu kénnen, werden die Jahre 2010 bis 2030 in Ein-
Jahres-Schritten abgebildet. Der Einsatz bzw. die Einspeisestruktur der einzelnen EE-Anlagen
wird auf stlindlicher Basis ermittelt. Eine Modell endogene Bestimmung der stiindlichen
Erzeugungsstruktur ist flir alle Strompreis getriebenen EE-Anlagen relevant, da diese ihre Erlose
auf dem Strommarkt optimieren.

Ein Uberblick der Modellstruktur mit den wesentlichen In- und Outputs ist in Abbildung C-1
dargestellt.

ABBILDUNG C-1: MODELLSTRUKTUR ERNEUERBARE ENERGIEN MODELL MIT IN- UND OUTPUTS
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Quelle: Eigene Darstellung r2b energy consulting.

Neben den detaillierten wirtschaftlichen (z.B. Investitionskosten, jahrliche Fixkosten,
Abschreibungsdauer, Zinssatz) und technischen Parametern (z.B. Wirkungsgrad, Anlagengrofde,
technische Lebensdauer) von EE-Anlagen werden zusédtzlich Brennstoffpreise und
Warmegutschriften fiir Anlagen auf Basis Bioenergie ins Modell implementiert. Daneben werden
die Bestandsanlagen Erneuerbarer Energien erfasst und deren Stilllegungspfad unter
Beriicksichtigung ihrer unterstellten technischen Lebensdauer vorgegeben. Im Modell besteht
die Moglichkeit, dass EE-Anlagen auch aufgrund wirtschaftlicher Aspekte vorzeitig stillgelegt
werden (bspw. Repowering von Windenergieanlagen). Zudem werden bereits in Bau befindliche

Anlagenparks (bspw. fiir Offshoreparks) ins Modell aufgenommen. Fiir die stochastisch
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einspeisenden EE-Technologien wie Windenergie, Fotovoltaik, Wasserkraft, Wellen- und
Gezeitenenergie werden individuelle stiindliche Einspeiseprofile vorgegeben. Bei den restlichen
EE-Technologien werden ebenfalls typische Einspeiseprofile vorgegeben fiir den Fall, dass diese

nicht Strompreis getrieben einspeisen.

Neben den Anlagen spezifischen Parametern flielen aufierdem kurz- und langfristige
Zubaurestriktionen in das  Modell ein. Wahrend  langfristig  insbesondere
Potenzialbeschrankungen bestehen, sind kurzfristig insbesondere Restriktionen der jahrlich zur

Verfligung stehenden Neuanlagen bzw. der Herstellerkapazitaten zu beriicksichtigen.

Der unterjahrige stiindliche Einsatz der erneuerbaren Energien ist mafdgeblich abhdngig von
dem Fordertarif, welcher diesen Technologien fiir ihre Einspeisung ausbezahlt wird. In
Deutschland ist ein monatlicher Wechsel von unterschiedlichen Foérdertarifen moglich. Diese
monatliche Wechseloption ist im Modell vollstindig abgebildet. Im Rahmen dieser Studie sind

vier Fordertarife beriicksichtigt worden:

= Festpreisvergiitung: Einer der wesentlichen Modellinputs ist die detaillierte Abbildung
der Forderbedingungen. So werden bspw. fiir Deutschland die nach Technologie,
Standort, Brennstoff und Grofde differenzierten Vergiitungssitze gemafd der aktuellen
Novellierung des EEG in 2009 abgebildet.

= Direktvermarktung: Der Eingangsparameter fiir das EE-Modell ist der Marktwert des EE-
Stroms. Dieser setzt sich zusammen aus den Erlésen auf dem GrofRhandelsmarkt sowie
den vermiedenen Netznutzungsentgelten, welche sich je nach EE-Technologie und
eingespeister Netzebene unterscheiden.

= Marktpramienmodell: Neben dem Vermarktungswert des EE-Stroms flief3en die
unterschiedlichen Profilfaktoren und Pramien (gleitende Marktpramie,
Profilservicekomponente und Handelsanbindungspriamie) in die Erlésoptimierung ein.

= Kombikraftwerksbonusmodell: Sowohl die Technik-, als auch die Bedarfskomponente

sind im Rahmen des Modells vollstandig berticksichtigt.

Das EE-Modell erlaubt nach EE-Technologien differenziert die Ermittlung der Inanspruchnahme
der jeweiligen Fordertarife, die dafiir bezahlten Fordermittel sowie der dazugehorige Marktwert
der EE-Einspeisung.

Als weitere Modelloutputs werden sowohl die stiindliche als auch die jahrliche Stromerzeugung
der einzelnen EE-Technologien sowie der damit verbundene Brennstoffverbrauch der
Biomasseanlagen ausgewiesen. Die stlindlichen tiber alle EE-Anlagen aggregierten
Einspeiseprofile dienen u.a. zur Bestimmung der residualen Last fiir das konventionelle
Strommarktmodell. Aufierdem wird die Forderung der Erneuerbaren Energietechnologien nach
Jahr und Technologie ermittelt. Fiir das Einspeisevergiitungssystem konnen sowohl die
aggregierten Gesamtvergiitungen als auch die ,Nettovergiitungen” (Vergiitungen abziiglich des
jeweiligen Marktwertes von EE-Strom) ausgewiesen werden. Ebenso konnen Aussagen lber die
durchschnittlichen Vergiitungssatze von Neu- und Bestandsanlagen getroffen werden. Bei der
alternativen Modellierung eines Bonussystems werden ebenfalls die aggregierten sowie die
spezifischen Bonuszahlungen ermittelt. Fiir das Quotenmodell wird der resultierende jahrliche

Zertifikatspreis fiir die Griinstromzertifikate bestimmt.
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Weitere Outputs des Modells sind der Zubau und die Stilllegungen sowie die Investitions-,
Kapital- und variablen Kosten nach Jahr und Technologie. Die Beriicksichtigung des
technologischen Fortschritts der EE-Technologien erfolgt auf Basis eines Lernkurvenansatzes.
Im Modell wird dabei die zukiinftige Kostenentwicklung in Abhangigkeit des jeweiligen Zubaus
einer Technologie bestimmt.

Auf der globalen Ebene der Fordersysteme ermoglicht das Modell die grundsatzliche
Unterscheidung zwischen quotenbasierten und preisgesteuerten Fordersystemen. Die
modelllogische Unterscheidung erfolgt mafdgeblich iiber eine alternative Formulierung des
Optimierungsproblems. Das Kalkiil des Einspeisevergiitungs- oder Bonussystems besteht in der
Maximierung der Gewinne. Beim Quotenmodell erfolgt eine Kostenminimierung unter
Beriicksichtigung des Marktwertes des EE-Stroms (Grofshandels-Strompreis zzgl. vermiedener
Netznutzungsentgelte).

Die Abbildung alternativer Fordersysteme wie das Bonussystem oder das Quotenmodell ist im
Modell méglich.



