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Zusammenfassung

In der vorliegenden Studie wird die zukiinftige Entwicklung der EEG-Umlage prognostiziert. Flr
die Berechnung der Umlage werden die zukiinftigen Forderkosten, welche sich aus der Diffe-
renz der Auszahlungen an die Betreiber der Anlagen und den Einnahmen durch die Vermark-
tung des Stroms aus erneuerbaren Energien ergeben, in drei Szenarien abgeschatzt. In einem
Szenario werden die Annahmen beziehungsweise geplanten Ausbaupfade der Regierung fiir
die Berechnung beriicksichtigt. In zwei weiteren Szenarien werden eher pessimistische oder
auch optimistische Annahmen beziglich der Strompreisentwicklung und weiterer Faktoren ge-
troffen. Somit erlaubt der Vergleich der drei Szenarien eine realistische Schatzung fiir einen
Korridor, in dem sich die zukiinftigen Kosten bewegen werden.

Insgesamt zeigen die drei Szenarien, dass der Hohepunkt der Forderkosten erneuerbarer Ener-
gien und damit der EEG-Umlage noch vor 2027 erreicht sein wird. Ab wann genau und wie
stark der EEG-Umlagebetrag sinkt, hangt jedoch vom Szenario ab. In den Jahren 2019 bis 2027,
dem Betrachtungszeitraum der Prognose, liegt die EEG-Umlage in allen drei Szenarien tGber 5,5
Cent. Im Szenario hoch und im Regierungsszenario sinkt sie mit Ausnahme von 2019 nicht un-
ter dem bisherigen Umlagebetrag fiir 2018 von 6,79 Cent.

Die gesamten jihrlichen Férderkosten betragen 2018 laut der Prognose der Ubertragungsnetz-
betreiber (UNB) 25,6 Milliarden. Im Szenario hoch der vorliegenden Studie steigen diese For-
derkosten bis 2027 linear auf 33,5 Milliarden Euro an, wahrend sie in dem Szenario niedrig und
im Regierungsszenario zunachst ansteigen und ab 2023 (iber den Zeitverlauf hinweg sinken.
Dies ist zum einen darauf zurlickzufiihren, dass ab 2020 Altanlagen, die relativ hohe Kosten
verursachten, aus der Férderung gehen, und prognostiziert wird, dass die zukiinftigen Auszah-
lungen an die Anlagebetreiber niedriger sein werden. Zudem ist zu bericksichtigen, dass der
Strompreis in den Szenarien hoch und niedrig als hoher geschatzt wird als der Strompreis von
2018. Daher kann der Strom aus Bestandsanlagen zu einem héheren Preis als bisher vermark-
tet werden, was die Differenzkosten weiter senkt.

Ein ahnliches Bild ergibt sich bei den zusatzlichen Forderkosten. Diese steigen in den Szenarien
bis 2022 an, doch danach lberwiegt in den Szenarien niedrig und im Regierungsszenario der
Effekt der aus der Forderung gehenden Altanlagen gegenliber den neu zugebauten Anlagen.

Die dargestellten Effekte schlagen sich entsprechend im EEG-Umlagebetrag nieder. Im Regie-
rungsszenario wird dieser bis 2021 auf 7,8 Cent ansteigen und sich in den darauffolgenden
Jahren leicht absenken, bis er 2027 7,1 Cent erreicht.

Jedoch muss erwahnt werden, dass aufgrund der Vielzahl an Parametern und der Unsicherheit
bezlglich der zukiinftigen Entwicklung der Stromnachfrage und der anderen Faktoren keine
verlassliche Aussage Uiber einen langen Prognosezeitraum getroffen werden kann. Insbeson-
dere der Strompreis, dessen Preisentwicklung kaum vorhersehbar ist, hat grof3e Auswirkungen
auf die Hohe der EEG-Umlage und stellt dadurch ein hohes Risiko in der Praxis der EEG-Umlage
dar.
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1 Ergebnisse im Uberblick

Jahrliche Forderkosten fiir Neuanlagen und Riickbau von Altanlagen bis 2027

Im Regierungsszenario steigen die jahrlichen zusatzlichen Férderkosten von 0,9 Milliarden
2019 auf 1,6 Milliarden im Jahr 2023. In den darauf folgenden Jahren reduzieren sich die zu-
satzlichen Forderkosten und 2027 werden sie in diesem Szenario erstmalig negativ (-0,6 Milli-
arden). Dies ist vor allem auf negative Forderkosten bei den Windanlagen am Land (-486 Milli-
onen), den Biomasseanlagen (-604 Millionen) und Solaranlagen (-368 Millionen) zuriickzufih-
ren. Negative Zusatzkosten in diesen Technologien bedeuten, dass der Riickgang der Kosten
durch den Rickbau von Altanlagen grofSer ist als der Anstieg der Kosten durch die Férderung
von Neuanlagen. Fir Windenergie auf See steigen dagegen die Férderkosten bis 2026 und be-
tragen 2027 525 Millionen. Die Kosten sind in dieser Technologie héher, da Windenergie auf
See erstmals 2009 im Rahmen des EEG geférdert wurde und deshalb im Betrachtungszeitraum
keine Anlagen riickgebaut werden.

Abbildung 1-1: Jahrliche Differenzkosten fiir Neuanlagen ab 2019
in Milliarden Euro, alle Szenarien
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Im Szenario hoch steigen die jahrlichen Forderkosten durch Neuanlagen von 1,7 Milliarden
2019 auf 4,9 (6,5) Milliarden im Jahr 2023 (2027). Ihr Maximum erreichen die zusatzlichen For-
derkosten 2026 mit 6,7 Milliarden. Kostentreibend sind in diesem Szenario insbesondere die
Energietrager Windenergie an Land und auf See, welche 2027 3,3 Milliarden beziehungsweise
2,5 Milliarden Euro betragen werden. Da in diesem Szenario mit einem doppelten Zubau in
Wind-, Solarenergie und Biomasse kalkuliert wird, Gbersteigen die Kosten die beiden anderen
Szenarien deutlich. Hinzu kommt, dass in dem Szenario hoch die geringen Strompreise, welche
die Einnahmen aus der Vermarktung des Stromes aus erneuerbaren Energien verringern, kos-
tentreibend wirken.

Im Szenario niedrig betragen die Forderkosten fiir Neuanlagen etwa 700 Millionen im Jahr
2019. Die zusatzlichen Forderkosten steigen bis 2021 auf 1,1 Milliarden und sinken danach
schnell, bis sie 2027 -1,9 Milliarden erreichen. Ahnlich wie im Regierungsszenario sind vor al-
lem Windenergie an Land (-1,1 Milliarden), Biomasse (-608 Millionen) und Solarenergie (-591
Millionen) flr die Kostensenkung verantwortlich. In diesen Technologien werden ab 2020 die
Altanlagen abgebaut, und zusatzlich erbaute Anlagen kdnnen zu einer geringeren Verglitung
installiert werden sowie gleichzeitig zu einem hoheren Strompreis vermarktet werden.

Jahrliche Forderkosten gesamt bis 2027

2018 betragen die Férderkosten laut der letztjihrigen Prognose der UNB (Ubertragungsnetz-
betreiber) 25,6 Milliarden. Diese Forderkosten sinken im Regierungsszenario 2019 auf 25,2
Milliarden, was vor allem darauf zurlickzuflihren ist, dass die 2019 produzierte Strommenge zu
einem hoheren Strompreis vermarktet werden kann. Bestandsanlagen erfahren aufgrund des
hoheren Strompreises eine Bestandsaufwertung von jahrlich 1,4 Milliarden. Bis 2023 steigen
die Forderkosten zunachst, doch aufgrund der negativen Forderkosten von Neuanlagen sinkt
die Deckungsliicke von 25,8 im Jahr 2023 auf 23,6 im Jahr 2027.

Im Szenario hoch steigen die gesamten Forderkosten bis 2026 in etwa linear auf 33,7 Milliar-
den an, 2027 sinken sie leicht auf 33,5 Milliarden. Im Gegensatz zu den anderen beiden Szena-
rien wird im Szenario hoch ein geringerer Strompreis als 2018 angenommen, weshalb die Be-
standsanlagen jahrlich circa 1,5 Milliarden weniger einnehmen. Des Weiteren steigen in die-
sem Szenario durch den erh6hten Zubau an Neuanlagen die zusatzlichen Férderkosten aus
Neuanlagen auf 5 bis 6 Milliarden Euro in den Jahren 2024 bis 2027, was die Gesamtkosten
weiter erhoht.
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Abbildung 1-2: Jahrliche Differenzkosten gesamt

in Milliarden Euro, alle Szenarien
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Quelle: Eigene Berechnungen

Im Szenario niedrig sind die Effekte eines hoheren Strompreises sowie der negativen Foérder-
kosten von Neuanlagen noch starker als im Regierungsszenario. Die gesamten Forderkosten
sinken im Szenario niedrig 2019 und 2023 auf 21,6 Milliarden. 2027 macht sich der Effekt der
aus der Forderung gehenden Anlagen bemerkbar, die Forderkosten betragen dann nur noch
19,0 Milliarden. Die Aufwertung der Bestandsanlagen, deren Strom zu einem héheren Preis als
bisher vermarktet werden kann, betragt in diesem Szenario jahrlich 4,6 Milliarden.
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Entwicklung der EEG-Umlage

Abbildung 1-3: Entwicklung der EEG-Umlage

in Cent je Kilowattstunde, alle Szenarien
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Aus den entstandenen Kosten durch die EEG-Verglitung der erneuerbaren Energien-Anlagen
abziglich der Vermarktung an der Strombdrse lassen sich die Differenzkosten berechnen, wel-
che auf die Letztverbraucher umgelegt werden. Der Umlagebetrag, welcher als EEG-Umlage
bezeichnet wird, sinkt in der vorliegenden Prognose 2019 zunachst im Referenzszenario und
im Szenario niedrig. Bis 2021 steigt die EEG-Umlage im Referenzszenario auf 7,82 Cent, da in
diesem Zeitraum auch die Forderkosten durch Neuanlagen steigen. Dies entspricht einem
durchschnittlichen jahrlichen Anstieg der EEG-Umlage um circa 5 Prozent. Ab 2022 sinkt die
EEG-Umlage im Referenzszenario, sie bleibt jedoch bis 2027 tiber 7 Cent und damit Gber der
EEG-Umlage fir das Jahr 2018.

Im Szenario niedrig verlauft die Entwicklung der EEG-Umlage in etwa parallel zum Referenzsze-
nario. Das Maximum wird auch in diesem Szenario 2021 erreicht, es liegt mit 6,63 Cent aller-
dings knapp unter der diesjahrigen EEG-Umlage von 6,79 Cent. Ab 2022 senken der angenom-
mene konstant hohe Strompreis und der Riickbau der Altanlagen weiter die Kosten, sodass sie
2027 auf 5,71 Cent sinkt, ein Niveau das zuletzt in etwa 2013 erreicht wurde (5,28 Cent).
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Im Szenario hoch ist dagegen mit einem bis 2026 linear ansteigenden EEG-Umlagebetrag zu
rechnen. Bereits im Jahr 2019 steigt die Umlage trotz des Kontoausgleichs um 0,9 Cent im Ver-
gleich zum Vorjahr und steigt bis 2026 um durchschnittlich 5,3 Prozent auf 10,17 Cent. 2027
macht sich erstmals der Effekt der aus der Forderung gehenden Anlagen bemerkbar, wodurch
die zusatzlichen Férderkosten sinken und die EEG-Umlage infolgedessen leicht sinkt.

Die Ergebnisse der vorliegenden Studie beruhen auf zahlreichen Annahmen und Vereinfachun-
gen beziglich der zukinftigen Entwicklung. Faktoren wie der Strompreis, dessen Preisentwick-
lung kaum vorhersehbar ist, kdnnen die Schatzungen entscheidend beeinflussen. Eine weitere
Unsicherheit flir die Prognose ist seit 2017 durch die Festlegung der Verglitung von gréReren
Wind-, Solar-, und Biomasseanlagen in Auktionen entstanden. Es ist schwer vorherzusehen,
inwiefern sich die Gebote in den zukiinftigen Auktionen entwickeln und ob der zukiinftige Aus-
schreibungspfad der Regierung gedeckt werden kann. Hier sind auch Wechselwirkungen zu be-
achten, da eine geringere Deckung der ausgeschriebenen Menge beispielsweise die zukunfti-
gen Gebote in den Auktionen erhdhen kann.
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2 Hintergrund und Ziel der Studie

Die vorliegende Studie beschaftigt sich mit den Auswirkungen des Erneuerbaren-Energien-Ge-
setzes, welches 2014 verabschiedet und 2016 reformiert wurde. Ziel dieses Gesetzes ist der
Ausbau erneuerbarer Energien auf 40 bis 45 Prozent bis zum Jahr 2025 und auf 55 bis 60 Pro-
zent bis zum Jahr 2035. Bis 2050 sollen 80 Prozent des in Deutschland verbrauchten Stroms
aus erneuerbaren Energiequellen stammen. Der derzeitige Anteil ist weitaus geringer: Flr das
Jahr 2017 trugen erneuerbare Energien 33,3 Prozent zum Bruttostromverbrauch bei, wobei
fast 50 Prozent davon auf Windkraft zurlckzufiihren ist.

Um die ambitionierten Ziele zu erreichen, erhalten Betreiber von Erneuerbare-Energien-Anla-
gen eine im EEG festgelegte auf 20 Jahre garantierte Vergiitung. Die Ubertragungsnetzbetrei-
ber (UNB) verkaufen den Strom aus erneuerbaren Energien an der Strombérse. Da der Markt-
wert des Stroms, der an der Borse erzielt wird, in der Regel unter der gesetzlich festgelegten
Vergiitung liegt, wird den UNB der Differenzbetrag erstattet. Alternativ kann der produzierte
Strom von den Anlagebetreibern direkt vermarktet werden. Dabei wird die Differenz zwischen
dem an der Borse erzielten Preis und der EEG-Verglitung durch eine Marktpramie ausgegli-
chen.

Finanziert wird die Verguitung der Anlagenbetreiber durch die sogenannte EEG-Umlage, wel-
che alle Haushalte und die groRe Anzahl von Unternehmen als Teil des Strompreises tragen
mussen. Sonderregelungen bestehen unter anderem fiir stromkostenintensive Unternehmen,
die jahrlich Gber eine GWh konsumieren, und Anspruch auf eine Reduktion der EEG-Umlage
fir den Gber eine GWh hinausgehenden Verbrauch haben. Laut dem Bundesministerium fir
Wirtschaft und Energie (BMW:i) zahlte der GroRteil der deutschen Industrieunternehmen (circa
96 Prozent) den EEG-Umlagebetrag in voller Hohe. 2018 tragen Wirtschaftsunternehmen in
etwa zwei Drittel der Umlagelast, wobei die Industrie rund 26 Prozent und Gewerbe, Handel
und Dienstleistungen rund 39 Prozent beitragen. 34 Prozent werden von privaten Verbrauche-
rinnen und Verbrauchern getragen.

Durch die Reform des EEG 2017 wird in den Technologien Solarenergie, Windenergie sowie Bi-
omasse jahrlich eine festgelegte Zubaumenge zur Auktion ausgeschrieben und an die niedrigs-
ten Gebote vergeben. In einigen Technologien kdnnen zudem auch auRerhalb der Ausschrei-
bungen kleinere Anlagen zugebaut werden und erhalten wie vor der EEG-Novellierung eine ge-
setzlich festgelegte Vergitung. In den bisherigen Ausschreibungen konnten Effizienzgewinne
festgestellt werden, da die bezuschlagten Gebote mit ihrem Preis im Durchschnitt weit unter
der bisherigen Verglitung lagen.

10
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Die vorliegende Studie orientiert sich an einem vorangegangenen Kurzbericht des IW zur Kos-
tenabschatzung fir die Jahre 2017 bis 2025 (Chrischilles, 2016). In jener Veroffentlichung
konnte die Entwicklung der Auktionen jedoch noch nicht abgeschatzt werden, wahrend nun
die Daten fur Ausschreibungen 2017 und 2018 vorliegen und in die Prognose miteinbezogen
werden kdnnen. Zudem kdnnen in dieser Studie die Auswirkungen des 2017 verabschiedeten
Netzentgeltmodernisierungsgesetzes berlicksichtigt werden.

Im Rahmen dieses Kurzgutachtens wird insbesondere der Aspekt der Wirtschaftlichkeit im Mit-
telpunkt stehen. Zu diesem Zweck sollen die zusatzlichen Férderkosten der ab 2019 zugebau-
ten Anlagen im Rahmen des EEG 2017 bis 2027 sowie deren Auswirkungen auf die EEG-Um-
lage ermittelt werden. Darliber hinaus werden die Forderkosten der bisher installierten Anla-
gen und die Kostenreduktion durch aus der Férderung gehende Anlagen berechnet. Aus die-
sen Prognosen ergibt sich eine Schatzung fir die Entwicklung der EEG-Umlage. Diese wird in
drei Szenarien berechnet, sodass ein Korridor entsteht, in dem sich die EEG-Umlage zukinftig
wahrscheinlich bewegen wird. Zudem soll im Referenzszenario die Auswirkung eines positiven
oder negativen Schocks auf den Strompreis analysiert und dadurch dargestellt werden, wie
volatil die EEG-Umlage gegeniliber dem Strompreis ist. Ziel dieser Studie ist es daher, vor dem
Hintergrund der Gesetzesanderungen im EEG und erster Ergebnisse aus den Ausschreibungen
die Zusatzbelastungen ab 2019 sowie den Einfluss variierender Parameter wie Auktionsgebote,
Zubaumenge, Kostendegression und Strompreisentwicklung zu skizzieren.

11



M EEG Kostenabschatzung

3 Vorgehen

Zur Schatzung der Férderkosten bis 2027 wird im Wesentlichen auf das Konzept der Ubertra-
gungsnetzbetreiber zuriickgegriffen, indem die ab 2019 erwarteten Ausgaben fiir geforderte
Erneuerbare-Energien-Anlagen ermittelt und davon die erwarteten Erlése durch den Verkauf
der Strommengen auf dem Strommarkt abgezogen werden. Die Abschatzungen erfolgen tech-
nologiespezifisch in mehreren Szenarien, um die Einfliisse der verschiedenen technologiespe-
zifischen Parameter wie Volllaststunden und Vergltung zu skizzieren.

Bei den Ausgaben werden vor allem der Ausbaupfad, die Volllaststunden sowie die Auszahlun-
gen nach dem EEG berilicksichtigt, fir die Einnahmen werden der erwartete Strompreis sowie
technologiespezifische Marktwerte betrachtet. Zudem werden ab 2020 auch Einsparungen be-
ricksichtigt, die sich daraus ergeben, dass fur einige Anlagen, die ab 2000 errichtet wurden,
die Forderberechtigung erlischt. Errechnet werden so einerseits die zusatzlichen Netto-Forder-
kosten (Differenzkosten) der Neuanlagen. AuRerdem muss berlicksichtigt werden, dass sich
der von den Bestandsanlagen eingespeiste Stromwert und damit die Férderkosten mit einem
variierenden Borsenstrompreis verandert. In den drei Szenarien werden daher — abhangig von
der Strompreisentwicklung — die Veranderungen in den Einnahmen durch Bestandsanlagen
berechnet. Nicht berlcksichtigt bleibt dabei der Effekt sinkender Marktwerte auf Bestandsan-
lagen, erneuerbare Energien also zunehmend nur einen geringeren Anteil des durchschnittli-
chen Strompreises erwirtschaften. Die so ermittelten Zusatzkosten (Férderkosten und Entwer-
tung des Bestands durch eine Veranderung des Stromwerts) werden den bisherigen Forder-
kosten (der sogenannten Deckungsliicke) aus dem Jahr 2018 zugerechnet (UNB, 2017a), um
daraus wiederum die EEG-Umlage abzuschatzen. Alle sonstigen Einnahmen und Ausgaben zur
Berechnung der EEG-Umlage sowie die anzulegenden Letztverbrauche werden, soweit nicht
anders dargestellt, konstant im Sinne der Prognose der UNB fiir das Jahr 2018 gehalten.

Ab dem Jahr 2019 wird zudem unterstellt, dass kein Vorjahresausgleich mehr stattfindet, weil
das EEG-Konto Uiber die Zeit ausgeglichen ist, das heildt, dass die Einnahmen und Ausgaben
Uber die Jahre treffsicher prognostiziert werden konnen. Die prognostizierten Werte sind no-
minal, also ohne Berticksichtigung der Inflationsentwicklung ausgewiesen. Die vorliegenden
Berechnungen haben nicht den Anspruch, in vergleichbarer Detailtiefe und Genauigkeit wie
die UNB zu schitzen, die fiir die jahrliche Veréffentlichung der EEG-Umlage verantwortlich
sind. Insofern sind auch die Abschatzungen der EEG-Umlage fiir 2019 als Orientierung zu ver-
stehen. In Methodik und Annahmen ist die Berechnung auRBerdem abzugrenzen von den Be-
rechnungen der Agora Energiewende (EEG-Rechner). Die in den Agora-Szenarien gewahlten
Annahmen weichen in einigen Parametern vom hier skizzierten Referenzszenario ab — teils
nach oben teils nach unten — sodass hier ein direkter Vergleich nicht sinnvoll ist. Auch werden
im EEG-Rechner eine Reihe weiterer Determinanten und Riickwirkungen parametrisiert, die
hier als konstant angenommen werden missen.

12
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4 Vorstellung der Szenarien

Fiir die Prognose miissen Annahmen Uber einige Faktoren getroffen werden, welche entschei-
dend fir die zukinftige Kostenentwicklung sind, jedoch nur schwer vorhersehbar sind. Daher
werden diese Faktoren je nach Szenario unterschiedlich eingeschatzt, wobei das Regierungs-
/Trendszenario von den Annahmen der Regierung ausgeht, im Szenario ,,hoch” pessimisti-
schere Annahmen und im Szenario ,niedrig” optimistischere Annahmen bezliglich der Kosten-
entwicklung getroffen werden. Zu den fir die EEG-Kostenentwicklung entscheidenden Fakto-
ren zahlen:

W Ausbaupfad in den Ausschreibungen: Wie viel MW werden in den einzelnen Technologien
jéhrlich zusdtzlich ausgeschrieben?

Der Gesetzgeber kann durch die Festlegung einer Ausschreibungsmenge eine obere Grenze
flir den Zubau in den einzelnen Technologien festlegen und die Zubaumenge direkt kontrol-
lieren. Bisher wird die Ausbaumenge in Windenergie an Land so festgelegt, dass nach den
Annahmen des BMWi die obere Grenze des Ziels, bis 2025 einen Anteil von 45 Prozent der
erneuerbaren Energie am Bruttostromverbrauch, erreicht wird.?

Es ist jedoch nicht garantiert, dass der Aubaupfad gedeckt werden kann. Eine Erhéhung der
Ausschreibungsmenge, beispielsweise um den Anteil der erneuerbaren Energien am Strom-
verbrauch zu steigern, erhéht die Differenzkosten im EEG-Konto.

M Ausbau auBerhalb der Ausschreibungen: Wie viel wird in den Technologien aufSerhalb der
Ausschreibung, insbesondere der Solarenergie, zugebaut?

Kleinere Anlagen missen nicht an dem Ausschreibungsverfahren teilnehmen, sondern ha-
ben weiterhin Anspruch auf eine gesetzlich festgelegte Vergilitung. Die Zubaumenge auRer-
halb der Ausschreibung kann nur indirekt vom Gesetzgeber kontrolliert werden, etwa durch
eine Senkung der Verglitung bei zu hohem Zubau.

Ein hoherer Ausbau aulSerhalb der Ausschreibungen erhéht die Differenzkosten. Zudem sind
Anlagen aulRerhalb der Ausschreibungen in der Regel teurer als grofRere Anlagen, welche an
Ausschreibungen teilnehmen.

W Volllaststunden: Wie entwickeln sich die Volllaststunden in den Technologien?

Dieser Faktor ist entscheidend fiir die produzierte Strommenge. Sind die Volllaststunden ho6-
her, steigt die produzierte Strommenge aus erneuerbaren Energien und entsprechend stei-
gen auch die Forderungskosten.

! Die Ausbaumenge von Windenergie an Land wird mithilfe folgender Formel bestimmt: Ausbaumenge Wind an Land =
Zielmenge von EEG-Strom von 45 Prozent — Strommenge aus bis 2025 erwarteten Riickbau von Altanlagen —
Strommenge aus Neuanlagen aufler Wind an Land
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B Kostendegression: Wie werden sich die Kosten fiir Erneuerbare-Energien-Anlagen in den
ndchsten Jahren entwickeln?

Durch Kostensenkungen in den Technologien werden die Auktionsgebote im Zeitverlauf ge-
ringer, sofern die technologische Kostensenkung von den Anlagenbetreibern an den Nach-
frager weitergegeben wird. Dadurch kénnen Kosten im EEG-Konto eingespart werden.

Wird die Kostensenkung hoher eingeschatzt, bedeutet dies geringere Ausgaben im EEG-
Konto.

B Auktionsgebote: Wie hoch ist das durchschnittliche Auktionsgebot in den einzelnen Techno-
logien bei den néichsten Auktionen?

Orientieren sich die Gebote an dem bisherigen Durchschnitt und sinken durch die Kostende-
gression im Zeitverlauf weiter, so ist dies mit geringeren Forderungskosten verbunden, als
wenn zukinftig Auktionsgebote nah an dem gesetzlichen Hochstwert liegen. Der gesetzliche
Hochstwert der Auktionsgebote stellt eine Obergrenze dar, die alle Bieter einzuhalten ha-
ben. Gebote oberhalb dieser Grenze werden prinzipiell nicht zugelassen.

B Strompreis: Welcher Preis kann fiir Strom an der Strombérse erzielt werden?

Je hoéher der Strompreis, desto hoher sind die Einnahmen aus Erneuerbaren Energien und
desto geringer sind die Differenzkosten der Férderung.

B Marktwerte: Wie stark wird der Strompreis durch das gleichzeitige Einspeisen von erneuer-
barer Energie auf der Strombérse gesenkt?

Insbesondere die Stromproduktion aus fluktuierenden erneuerbaren Energien wie Wind-
und Solaranlagen ist schwer steuerbar und von den Wetterbedingungen abhangig. Im Ge-
gensatz zu herkdmmlichen Kraftwerken kénnen Wind- und Solaranlagen nicht verbrauchs-
orientiert produzieren und sich hohe Preise an der Strombdrse zu Nutze machen. Durch die
Gleichzeitigkeit der Einspeisung erneuerbarer Energien sinkt der Strompreis zudem tempo-
rar. Der Strompreis, den erneuerbare Energien auf der Strombdrse erzielen, wird als Markt-
wert bezeichnet. Ein hoher Marktanteil an fluktuierenden erneuerbaren Energien fihrt ce-
teris paribus zu sinkenden Marktwerten in diesen Technologien, da die Grenzkosten der Pro-
duktion gering sind und sie typischerweise in denselben Zeitraumen eingespeist werden
(Fraunhofer ISI, 2015).

Sinkende Marktwerte bedeuten wiederum geringere Einnahmen aus Erneuerbaren Ener-
gien und damit hohere Differenzkosten der Forderung von Anlagen.
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Tabelle 4-1: Beschreibung der Szenarien?

Ausbaupfad
in den Aus-
schreibungen

Ausbau au-
Berhalb der
Ausschrei-
bungen

Volllaststun-
den

Auktionsge-
bote

Kostende-
gression

Marktwerte

Strompreis

Referenzszenario

Im EEG festgelegter Ausbaupfad

1930 MW jahrlich in der Solar-
energie

° Schatzung des
BMWi (2016a)

Bisheriges durchschnittliches
bzw. durchschnittlich hochstes
bezuschlagtes Gebot

Durchschnittliche Entwicklung
der letzten Jahre

Trendszenario Mittelfristprog-
nose UNB

38,89 Euro (Prognostiziertes Ni-
veau fur 2019)

Szenario Hoch

Verdoppelter Ausbaupfad

2300 MW jahrlich in der So-
larenergie

° Szenario hoch
Agora Energiewende (2018)
flr Wind on- und offshore
° BMWi-Schatzung
fir die anderen Technolo-
gien

Gesetzlicher Hochstwert

Durchschnittliche Entwick-
lung — 1 Prozentpunkt

Unteres Szenario Mittel-
fristprognose UNB (gerin-
gere Marktwerte)

25,00 (Agora Energie-
wende)

2 Die Beschreibung der einzelnen Szenarien wird in Kapitel 7 ausfiihrlich dargestellt.

EEG Kostenabschatzung

Szenario Niedrig

Halbierter Ausbaupfad

1230 MW jahrlich in der Solar-
energie

° Trendszenario Mittel-
fristprognose (R2B, 2017) fir
Wind on- und offshore

° BMWi-Schatzung fir
die anderen Technologien

Bisheriges durchschnittliches
Gebot

Durchschnittliche Entwicklung
+ 1 Prozentpunkt

Oberes Szenario Mittelfrist-
prognose UNB (héhere Markt-
werte)

55,00 (Agora Energiewende)
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Quelle: Eigene Erstellung

5 Entwicklung der Forderkosten bis 2025

5.1 Regierungsszenario

Als Referenzbetrachtung dient zunachst ein Regierungs-/Trendszenario, das im Hinblick auf
den Ausbaupfad im Wesentlichen die Erwartungen der Bundesregierung widerspiegeln soll.

Tabelle 5-1: Beschreibung des Regierungsszenarios

Ausbau- AuBerhalb Volllaststun- Auktionsge- Kostendegres-
pfad der Aus- den bote sion
schreibung
Im EEG 1930 MW Schatzung des  Bisheriges Durchschnitt-  Trendszenario 38,89 Euro
festgeleg-  jahrlich in BMWi (2016a) durchschnittli-  liche Entwick-  Mittelfristprog-  (Prognosti-
ter Aus- der Solar- bzw. Mittel- ches bzw. lung der letz- nose UNB ziertes Niveau
baupfad energie® fristprognose durchschnitt- ten Jahre far 2019)
UNB lich héchstes
bezuschlagtes
Gebot

Quelle: Eigene Erstellung

Bei fehlenden Informationen wie der Verglitung des produzierten Stroms aus geforderten An-
lagen wird ergdanzend auf die bisherige durchschnittliche Kostenentwicklung innerhalb und au-
Rerhalb von Ausschreibungen zuriickgegriffen. Auch Trendszenarien aus anderen Studien wie
der Mittelfristprognose der UNB (IE Leipzig, 2016 und R2B, 2017) werden fiir die Erginzung
fehlender Parameter wie der Marktwerte der Anlagen verwendet. Die Volllaststunden, insbe-
sondere in Bezug auf Neuanlagen beziehen sich auf Angaben des BMWi. Der Strompreis wird
in diesem Szenario auf dem prognostizierten Niveau fir 2019 konstant gehalten. Die Annah-
men des Regierungsszenarios werden in Kapitel 7.1 ausfiihrlich dargestellt.

3 Ziel der Bundesregierung ist der Ausbau von jahrlich 2500 MW in der Solarenergie. Im Regierungsszenario wird da-
von ausgegangen, dass dieses Ziel exakt erfillt wird. 600 MW werden innerhalb der Ausschreibungen zugebaut,
wobei sich die Prognose an der bisherigen Realisierungsquote von 95 Prozent (BMWi) orientiert. Damit ergibt sich
fur die Anlagen auBerhalb der Ausschreibungen ein Zubauvolumen von 2500 — 600 x 0,95 = 1930.
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Abbildung 5-1: Mehr- und Gesamtkosten der Forderung bis 2027

in Millionen Euro, Regierungsszenario
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Quelle: Eigene Berechnungen

Ausgehend von einer Deckungsliicke von 25,6 Milliarden Euro im Jahr 2018 sinken die Gesamt-
kosten der Forderung 2019 auf 25,2 Milliarden Euro (s. Abbildung 5-1). Dies ist darauf zurlick-
zufihren, dass die 2018 produzierte Strommenge aus erneuerbaren Energien von 203 Millio-
nen MWh im Jahr 2019 zu einem héheren Strompreis vermarktet wird, wodurch die Differenz-
kosten sinken. Diese Aufwertung der Bestandsanlagen in Héhe von 1,4 Milliarden Ubersteigt
2019 die zusatzlichen Forderkosten fiir Neuanlagen (979 Millionen). 2020 steigen dagegen die
Forderkosten fiir Neuanlagen liber das Niveau der Bestandsentwertung, wodurch sich auch die
Gesamtkosten auf 25,8 Milliarden Euro erh6hen. Flr den Anstieg in den Forderkosten in den
folgenden Jahren ist insbesondere die Technologie Windenergie auf See verantwortlich. Ab
2022 fallen die Zusatzkosten jedoch und sind 2025 geringer als die zusatzlichen Einnahmen
durch die Bestandsaufwertung. Dadurch sinken auch die Gesamtkosten auf 25,2 Milliarden im
Jahr 2025 und 2027 betragen sie nur noch 23,6 Milliarden. In diesem Jahr werden die Gesamt-
kosten nicht nur durch die Bestandsaufwertung, sondern auch durch die zusatzlichen Forder-
kosten reduziert.

Um die Entwicklung der Zusatzkosten naher zu erklaren, sind in der Abbildung 5-2 die bis 2027
entstandenen Kosten durch Neuanlagen beziehungsweise Einnahmen durch aus der Forde-
rung gehende Anlagen technologiespezifisch aufgefiihrt. In der Abbildung wird deutlich, dass
Geothermie, Gase und Wasserkraft in der Berechnung der Zusatzkosten eine untergeordnete
17
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Rolle spielen. Fiir Gase plant die Regierung fiir die nachsten Jahre einen Nettorilickbau, das
heilt es gehen mehr Anlagen aus der Forderung als Neuanlagen installiert werden. Dies lasst
die Forderungskosten fir die Energietrdager Deponie-, Klar- und Grubengas leicht sinken. Bio-
masse tragt dagegen entscheidend dazu bei, dass die Forderkosten 2027 sinken. Die Bundesre-
gierung plant einen Ausbau von jahrlich 200 MW in der Biomasse ab 2020, gleichzeitig gehen
beispielsweise 2025 und 2026 jeweils etwa 660 MW aus der Forderung. Diese Biomasseanla-
gen haben in der Vergangenheit hohe Férderkosten verursacht, da ihre durchschnittliche Ver-
gltung mit 123 Euro je MWh fiir 2006 installierte Anlagen weit Gber dem Strompreis liegt. Alt-
anlagen haben nur noch Anspruch auf eine Anschlussférderung, wenn sie sich an den Aus-
schreibungen beteiligen, wobei die Anzahl der bezuschlagten Gebote durch die Ausschrei-
bungsmenge begrenzt ist. Durch den Nettorilickbau in der Biomasse ab 2023 werden daher Dif-
ferenzkosten eingespart.

Abbildung 5-2: Mehrkosten der Forderung bis 2025 nach Technologien

in Millionen Euro, Regierungsszenario
Geothermie |
Deponie-, Klar- und Grubengas 1
Wasserkraft
Biomasse
Solar |
Wind offshore I

Wind onshore [ |

-1000 -500 0 500 1000 1500
2020 m2023 2027

Quelle: Eigene Berechnungen, ohne vermiedene Netzentgelte
Auch in den kostenrelevanten Technologien Solarenergie, Wind an Land und Wind auf See sin-

ken die Zusatzkosten 2027 im Vergleich zu den Vorjahren. Die Ausgaben fiir die Technologie
Solarenergie steigen bis 2023 auf 482 Millionen, ab 2024 macht sich aber auch hier der Riick-
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bau von Altanlagen bemerkbar. Diese wurden mit dem bis zu 10-fachen der heutigen Aus-
schreibungsgebote vergiitet* und entlasten mit ihrem Riickbau das System erheblich. Die zu-
satzlichen Forderkosten fiir Windenergie an Land bleiben dagegen positiv, da Windanlagen
offshore erstmals 2009 gefordert wurden und somit keine Altanlagen aus der Forderung fallen
und dadurch die Kosten reduzieren. Bis 2026 steigen die zusatzlichen Forderkosten fiir Wind
offshore auf 971 Millionen, 2027 sinken sie auf 524 Millionen, da in diesem Jahr die 2019 neu
installierten Anlagen nach achtjahriger Férderung statt 18,4 Cent je kWh nur noch 3,9 Cent er-
halten.

Abbildung 5-3: Forderriickgang durch Ausscheiden von Anlagen aus der Férderung

in Millionen Euro im Jahr
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1.400
1.200
1.000
800
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400

200

2020 2023 2027

Wind onshore M Solar Biomasse

Quelle: Eigene Berechnungen

Wie bereits dargestellt wurde, spielt das Auslaufen der Férderung fiir Altanlagen ab 2020 eine
wichtige Rolle bei der Reduktion der EEG-Umlage. Abbildung 5-3 zeigt fiir die kostenrelevanten
Technologien Biomasse, Solar und Windenergie an Land, wie hoch die Kosten sind, die durch
den Riickbau der Altanlagen entfallen. 2020 fallen nur Anlagen, welche 2000 installiert wur-
den, aus der Férderung, weshalb der Forderriickgang in allen Technologien noch relativ gering

4 Die durchschnittliche Vergiitung in den Jahren 2000 bis 2007 fiir Solaranlagen lag bei 510 Euro je MWh wihrend in
den Ausschreibungen 2017 und 2018 das hochste noch bezuschlagte Gebot im Durchschnitt 54,6 Euro je MWh be-
trug.
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ist. Bis 2027 steigt der Forderriickgang bei Windenergie an Land aber beispielsweise auf 1,5
Milliarden, da 2000 bis 2027 insgesamt 17.681 MW an Windradern installiert wurden, welche
die Forderung nach 20 Jahren nicht mehr erhalten. Auch in der Solarenergie wachst der For-
derriickgang auf 1,3 Milliarden im Jahr 2027. Es wurden in der Solarenergie 2000 bis 2007 mit
4.100 MW zwar weitaus weniger installiert als in der Windenergie, jedoch wurden die Solaran-
lagen im Durchschnitt mit einer héheren Vergiitung geférdert. Der Férderriickgang in den Bio-
masseanlagen ist vor allem darauf zurlickzufiihren, dass Biomasse in den Jahren 2005 bis 2007
besonders stark ausgebaut wurde.

Abbildung 5-4: Entwicklung der EEG-Umlage

in Cent je Kilowattstunde

6,64 7,77 7,82 7,80 7,77 7,72 7,58 744

’ 7,12
. 0,42 0,47 0,45 0,42 0,37 o
0,43 0,44 0,44 0,44 0,44 0,43 0,2 0,40
-0,39 -0,39 -0,39 -0,39 -0,39 -0,39 -0,39 -0,39 -0,39
. L0 1]
2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027

m Forderkosten Bestand 2018 Bestandsentwertung M Liquiditatsreserve

m Kontoausgleich W Zusatzkosten GESAMT

Quelle: Eigene Berechnungen

Der Forderriickgang durch Altanlagen macht sich in der EEG-Umlage bereits 2022 bemerkbar,
wie in der Abbildung 5-4 deutlich wird. Wahrend 2021 noch 0,47 Cent in der EEG-Umlage auf
ab 2019 neu installierten Anlagen abzliglich der ab 2020 aus der Férderung gehenden Anlagen
zurlickzufiihren sind, sinkt dieser Anteil 2022 leicht auf 0,45 Cent, was die EEG-Umlage um die-
selbe Differenz reduziert. Im Jahr 2027 werden die Zusatzkosten erstmalig negativ und senken
dadurch die EEG-Umlage dieses Jahres um 0,19 Cent. Dass im Vorjahr zu viel oder zu wenig fiir
die Forderung aus der EEG-Umlage veranschlagt wurde, wird bei der jahrlichen Berechnung
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der EEG-Umlage beriicksichtigt. Im Jahr 2019 wird davon ausgegangen, dass der positive Kon-
tostand im EEG-Konto auf null reduziert wird.> Dieser Kontoausgleich senkt die EEG-Umlage
um 0,95 Cent. Ab 2020 wird jedoch angenommen, dass der Umlagebetrag jedes Jahr von den
UNB perfekt prognostiziert wird und sich dadurch keine Nachholeffekte ergeben. Die Liquidi-
tatsreserve, welche 6 Prozent der erwarteten Forderkosten betragt, erhdoht die EEG-Umlage je
nach der H6he der Kernumlage um 0,40 bis 0,44 Cent. Da diese Liquiditatsreserve in dem vor-
liegenden Modell ab 2019 nicht mehr angetastet wird, erhdht sich so der Saldo im EEG-Konto
auf 12,0 Milliarden im Jahr 2027. Wiirde man dagegen annehmen, dass die Liquiditatsreserve
stets im darauffolgenden Jahr konsumiert und damit der Kontostand jedes Jahr auf null redu-
ziert wirde, wiirde sich die EEG-Umlage um den Anteil der Liquiditatsreserve des Vorjahres,
also um 0,43 Prozent im Jahr 2020 senken. Auf die Bestandsanlagen, von denen die aus der
Forderung gehenden Anlagen ausgenommen sind, entfallt ein Umlagebetrag von 7,3 Cent, das
heildt um die bis 2018 geférderten Anlagen und die entsprechend produzierte Strommenge zu
finanzieren, miissen ausgehend von den Strompreisen fiir 2018 7,3 Cent aufgewendet werden.
Da jedoch der Strompreis ab 2019 konstant hoher ist, reduzieren sich die Forderkosten der Be-
standsanlagen um jahrlich 0,39 Cent.

5 Es wird hier der letztjdhrige Kontostand (30.09.2017) in Héhe von 3,3 Milliarden veranschlagt. Im August 2018 betrug
der Kontostand 4,0 Milliarden. Daher kdnnte der tatsachliche Kontostand die EEG-Umlage fur 2019 mehr senken,
als in der vorliegenden Berechnung prognostiziert wird. Ein Kontostand von 4,0 Milliarden wiirde die EEG-Umlage
2019 beispielsweise um 1,14 Cent senken, was eine EEG-Umlage in Hohe von 6,45 Cent bedeutet.

21



M EEG Kostenabschatzung

Abbildung 5-5: Entwicklung der EEG-Umlage fiir Haushalte

In Euro
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Quelle: Eigene Berechnungen

Wie sich die EEG-Umlage auf deutsche Haushalte auswirkt, ist in Abbildung 5-5 dargestellt. Da-
bei wird davon ausgegangen, dass ein Haushalt mit einer Person jahrlich 2.300 KWh und ein
Zweipersonenhaushalt (Vierpersonenhaushalt) 3.000 (4.000) kWh verbraucht. Pro KWh erhéht
sich der Strompreis durch die EEG-Umlage 2019 um 6,64 Cent, sodass ein Einpersonenhaushalt
mit etwa 150 Euro jahrlich belastet wird. 2020 wird eine Erhohung um circa 25 Euro prognosti-
ziert. FUr einen Haushalt mit vier Personen steigen die Kosten durch die EEG-Umlage im Zeit-
raum von 2020 bis 2024 auf Giber 300 Euro, bevor sie 2027 auf etwa 280 Euro sinken.

Fiir Unternehmen, die jahrlich eine GWh konsumieren und damit noch nicht von einer Reduk-
tion der EEG-Umlage betroffen sind, fallen die absoluten Kosten durch die EEG-Umlage weit-
aus hoher aus. Da eine MWh durch die Umlage 66,4 Euro zusatzlich kostet, bedeutet der Ver-
brauch einer Gigawattstunde zusatzliche Kosten von 66.400 Euro im Jahr 2019. Diese Kosten
erhohen sich auf 77.700 Euro im Jahr 2020. 2027 sinken sie auf 71.200 Euro.

5.2 Szenario ,Hoch”

Abweichend vom Regierungsszenario wird ein Szenario gebildet, in dem Entwicklungen skiz-
ziert werden, die kostensteigernd auf die EEG-Umlage wirken.
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Tabelle 5-2: Beschreibung des Szenarios ,,hoch”

Ausbaupfad AuBerhalb Volllaststun- | Auktionsge- Kostende-
der Aus- den bote gression
schreibung
Verdoppelter 2300 MW Szenario hoch  Gesetzlicher Durchschnitt-  Unteres 25,00 (Agora
Ausbaupfad jahrlich in der  Agora Hochstwert liche Entwick-  Szenario Energie-
Solarenergie®  Energiewen- lung—1 Mittelfristpro  wende)
de (2018) fiir Prozentpunkt gnose UNB
Wind on- und (geringere
offshore Marktwerte)

Quelle: Eigene Erstellung

Zudem wird der anvisierte Zubaupfad der Regierung in den Ausschreibungen fir die Technolo-
gien Wind-, Solarenergie und Biomasse verdoppelt, was mit einem Regierungswechsel oder
einem beschleunigten Zubau zur Erreichung der Klimaziele zu vereinbaren ware. Auch der Aus-
bau aullerhalb der Ausschreibungen in der Solarenergie wird héher eingeschatzt. Darliber hin-
aus werden die Volllaststunden im Bereich der Windenergie hoher eingeschatzt als im Regie-
rungszenario und die Prognose der zukiinftigen durchschnittlichen Gebotswerte ist héher und
sinkt im Zeitverlauf langsamer. AulRerdem wird ab dem Jahr 2019 der Strompreis auf einem
Niveau von 25 Euro je Megawattstunde festgeschrieben und von niedrigen Marktwerten ge-
maR der Mittelfristprognose der UNB ausgegangen.

6 Ziel der Bundesregierung ist der Ausbau von jahrlich 2500 MW in der Solarenergie. Im Szenario hoch wird davon aus-
gegangen, dass stattdessen jahrlich 3500 MW zugebaut werden. 1200 MW werden innerhalb der Ausschreibungen
zugebaut, wobei die Anlagen zu 100 Prozent realisiert werden. Damit ergibt sich fir die Anlagen auBerhalb der
Ausschreibungen ein Zubauvolumen von 3500 — 1200 x 1 = 2300.
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Abbildung 5-6: Mehr- und Gesamtkosten der Forderung bis 2025

in Millionen Euro, Szenario hoch
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Quelle: Eigene Berechnungen

Wahrend pessimistischere Annahmen bezliglich Marktwerte, Volllaststunden und Gebots-
werte durchaus realistisch sind, ist die Verdoppelung des Zubaus ab 2019 eher unwahrschein-
lich. Jedoch soll dieses Szenario illustrieren, wie hoch die Kosten sind, wenn ambitioniertere
Ziele durchgesetzt werden. Die Auswirkung von einzelnen Faktoren wie lediglich einer Strom-
preissenkung, welche von dem doppelten Zubau abstrahiert, wird weiter unten naher darge-
stellt.

Zunachst werden fiir das Szenario hoch die Mehr- und Gesamtkosten der Forderung bis 2025
betrachtet. Die Gesamtkosten steigen in diesem Szenario bis 2026 nahezu linear auf 33,7 Milli-
arden Euro an und sinken im letzten Jahr der Prognose leicht (s. Abbildung 5-5). Zum einen
sind die steigenden Gesamtkosten durch die Bestandsentwertung zu erklaren. Der durch Be-
standsanlagen produzierte Strom kann nun nicht mehr zum Strompreis von 2018 in Hohe von
32,22 Euro verglitet werden, sondern nur zu 25 Euro. Dies geht mit jahrlichen Kosten von 1,4
Milliarden einher. Zusatzlich steigen die Kosten durch Neuanlagen stark an, da ihr Zubau mehr
kostet als der Abbau von Altanlagen. Wahrend die Zusatzkosten 2019 noch 1,7 Milliarden be-
tragen, steigen sie bis 2026 auf 6,7 Milliarden.
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Abbildung 5-7: Mehr- und Gesamtkosten der Forderung bis 2025

in Millionen Euro, Szenario hoch
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Diese Zusatzkosten sind vor allem auf Windrader zuriickzufiihren, wie der Abbildung 5-7 zu
entnehmen ist. Fir Windenergie an Land wird im Szenario hoch angenommen, dass jahrlich
5600 bis 5800 MW zugebaut werden. Zudem orientieren sich die Auktionsgebote im Szenario
hoch am gesetzlichen Hochstwert und die Kostendegression ist gering. Dies kann 6konomisch
so begriindet werden, dass aufgrund der verdoppelten Nachfrage vonseiten des Staates nach
erneuerbarer Energie die Anlagenbetreiber im Szenario hoch hohere Werte bieten: einerseits,
weil auch weniger geeignete Orte erschlossen werden missen, um das Zubauziel zu erreichen
und andererseits, weil es durch eine hohere Ausschreibungsmenge wahrscheinlicher wird,
dass auch ein teures Angebot akzeptiert wird. Daher bedingen sich beide Effekte, die Entwick-
lung der Vergiitung und der erhdhte Ausbau und wirken miteinander kostensteigernd.” In dem
Szenario hoch werden zudem auch geringere Marktwertfaktoren angenommen, da durch den
doppelten Ausbau ein erhdohter Anteil an erneuerbarer Energie gleichzeitig auf der Stromborse
zum Kauf angeboten wird, was den Erl6s reduziert.

Auch in der Solarenergie wird ein doppelter Ausbau angenommen, wobei dariiber hinaus noch
ein hoherer Ausbau von kleineren Solaranlagen, welche nicht an Ausschreibungen teilnehmen
miissen, sondern eine gesetzlich festgelegte Verglitung erhalten, angenommen wird. Anders

7 Um die Interaktion zwischen Auktionsmenge und Auktionsgeboten zu quantifizieren, miisste die Preiselastizitit der
Nachfrage geschatzt werden. Dies kann in der vorliegenden Studie nicht geleistet werden, jedoch kann der Zusam-
menhang zwischen Auktionsmenge und -geboten qualitativ begriindet werden.
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als bei Windenergie und Biomasse kann hier jedoch aufgrund der héheren Ausschreibungs-
menge keine geringere Kostensenkung in der EEG-Verglitung angenommen werden, da das
EEG fiir den Zubau in der Solarenergie einen Korrekturmechanismus enthalt: Wenn das Aus-
bauziel von 2500 MW um bis zu 1000 MW Uberschritten wird, wird der anzulegende Wert der
Verglitung monatlich um 1 Prozent reduziert. Durch diesen ,, atmenden Deckel“ mdchte der
Gesetzgeber bei einem Zubau aulRerhalb der Ausschreibung, welcher (iber das festgelegte Ziel
hinausgeht, zusatzliche Solarpanels fiir die Betreiber unattraktiver machen. Dies wirkt sich
auch in diesem Szenario auf die zusatzlichen Forderkosten aus, welche 2023 deutlich modera-
ter ausfallen als fiir Windenergie an Land und 2027 sogar wieder sinken, da teure Altanlagen
aus der Forderung gehen.

Abbildung 5-8: Entwicklung der EEG-Umlage

in Cent je Kilowattstunde, Szenario hoch
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Quelle: Eigene Berechnungen

Die EEG-Umlage steigt im Szenario hoch bis 2025 auf 10,2 Cent an, was fir einen Vier-Perso-
nen-Haushalt eine Kostenerhéhung von circa 100 Euro im Vergleich zum Referenzszenario be-
deutet. Abbildung 5-7 zeigt, aus welchen Komponenten sich die EEG-Umlage im Szenario hoch
zusammensetzt. Die Forderkosten der Bestandsanlagen und der Kontoausgleich unterscheiden
sich dabei nicht vom Referenzszenario. Jedoch wirkt hier der geringere Strompreis von jahrlich
25 Euro kostensteigernd auf die Bestandsanlagen. Die EEG-Umlage erhoht sich durch diese Be-
standsentwertung auf jahrlich 0,42 Cent. Zudem erhdhen die zusatzlichen Kosten durch ab
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2019 zugebaute Anlagen den Umlagebetrag um 1,88 Cent im Jahr 2026 und sinken im Jahr
2027 auf 1,82 Cent.

Abbildung 5-9: Mehrkosten (Differenzkosten) einzelner Effekte im Szenario hoch

Gegeniiber dem Regierungsszenario, in Millionen Euro
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Quelle: Eigene Berechnungen

Abbildung 5-10: Mehrkosten (EEG-Umlage) einzelner Effekte im Szenario hoch

Gegeniiber dem Regierungsszenario, in Cent je Kilowattstunde
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Abbildung 5-9 und 5-10 stellen dar, wie sich die Gesamtkosten der Forderung beziehungsweise
die EEG-Umlage verdandern, wenn nur einzelne Annahmen gegeniiber dem Referenzszenario
verdndert werden.? Hier ist auffallend, dass vor allem ein sinkender Strompreis die Gesamtkos-
ten und die EEG-Umlage stark beeinflusst. Als einziger Faktor der im Szenario hoch verander-
ten Annahmen wirkt er sich kostensteigernd nicht nur auf die Forderkosten fiir Neuanlagen,
sondern auch auf die Férderkosten der Bestandsanlagen aus. Diese betragen jahrlich 0,81
Cent. Da auBerdem die jahrlich produzierte Strommenge im Zeitraum 2019 bis 2027 steigt,
steigen auch die zusatzlichen Kosten durch Neuanlagen. Im Jahr 2020 ist ein Riickgang im
Strompreis mit Mehrkosten von 3,0 Milliarden Euro verbunden, was eine Erhohung der EEG-
Umlage von 0,9 Cent bedeutet. Bis 2027 steigen diese Kosten auf 3,6 Milliarden Euro und 1,08
Cent an.

Dariber hinaus wirkt der doppelte Zubau in den Ausschreibungen kostensteigernd auf die For-
derkosten fiur Neuanlagen. 2020 ist dieser Effekt mit 152 Millionen Mehrkosten noch relativ
gering, wodurch die EEG-Umlage um 0,05 Cent erhéht wird. Jedoch steigen die Kosten im Zeit-
verlauf exponentiell an, da jahrlich doppelt so viele Anlagen gefordert werden, aber auch der
doppelte Ausbau aus den Vorjahren zusatzlich finanziert werden muss. Weiterhin wird die be-
reits verauktionierte Menge fiir den Ausbau von Windenergie auf See schneller aufgebraucht,
welche lediglich mit 2,63 Cent verglitet wurde, und demzufolge wird ein auch im Referenzsze-
nario ein héherer Betrag angesetzt.? Dies zeigt, dass ein doppelter Ausbau in den Ausschrei-
bungen die Férderkosten starker steigen lasst als sie durch einen halbierten Ausbau sinken
wirden. Damit kann unter anderem auch der starke Anstieg im Szenario hoch erklart werden,
wahrend sich das Referenzszenario und das Szenario niedrig parallel entwickeln. Bis 2027 er-
hoht sich die EEG-Umlage um 0,59 Cent, wenn das Ausbauvolumen verdoppelt wird.

Eine weitere Annahme in der sich Referenzszenario und das Szenario hoch voneinander unter-
scheiden, sind die zukiinftigen Gebote in den Auktionen. Diese sind sehr schwer abzuschatzen,
da bisher nur in zwei Jahren Auktionen veranstaltet wurden und diese nicht unbedingt aussa-
gekraftig fir die zukiinftige Entwicklung der Gebote sein miissen. So kénnen die Auktionsteil-
nehmer im Zeitverlauf lernen und ihr Gebot hoher ansetzen abhangig davon, wie viel zu den
letzten Gebotsterminen verauktioniert wurde und wie hoch die Gebote waren. Im Szenario
hoch wird deshalb angenommen, dass sich die Gebotswerte an dem Hochstwert, unter dem
laut EEG kein Gebot bezuschlagt wird, orientieren, wahrend im Regierungsszenario die zukinf-
tigen Gebote den bisherigen durchschnittlichen Geboten oder den hochsten noch zugelasse-

8 Da die einzelnen Effekte in Wechselwirkung zueinander stehen, lassen sie sich nicht zu einem Gesamteffekt kumulie-
ren.
° Fiir den geplanten Ausbau von Windenergie auf See ab 2021 wurden bereits 3100 MW ausgeschrieben und bezu-
schlagt, s. Abschnitt 7.1.2.
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nen Geboten entsprechen. Nimmt man an, dass die Gebotswerte in den Technologien Bio-
masse, Solar und Windkraft dem Hochstwert entsprechen, geht dies mit Kostensteigerungen
von bis zu 765 Millionen im Jahr 2027 einher. Fur den Letztverbraucher bedeutet diese Kosten-
steigerung eine Erhéhung der Umlage von 0,23 Cent pro kWh.

Hohere Volllaststunden, geringere Kostensenkungen, sinkende Marktwertfaktoren und ein
starkerer Zubau von Solaranlagen auflerhalb der Ausschreibungen haben dagegen eine rela-
tive geringe Auswirkung auf die Gesamtkosten der Forderung.

5.3 Szenario, Niedrig“

Abweichend vom Regierungsszenario wird ein weiteres Szenario gebildet, in dem Entwicklun-
gen skizziert werden, die kostenmindernd auf die EEG-Umlage wirken.

Tabelle 5-3: Beschreibung des Szenarios ,niedrig”

Aus- AuBerhalb Volllaststunden Auktionsge- | Kostendegres-
bau- der Aus- bote sion
pfad schreibung

Halbier- 1230 MW Trendszenario Mit- Bisheriges Durchschnittli- Oberes Szenario 55,00

ter Aus- jahrlich in telfristprognose durch- che Entwick- Mittelfristprog- (Agora

bau- der Solar- (R2B, 2017) fur Wind  schnittliches  lung + 1 Pro- nose UNB (ho- Energie-

pfad energie’® on- und offshore Gebot zentpunkt here Markt- wende)
werte)

Quelle: Eigene Erstellung

Dazu zahlen insbesondere niedrigere Realisierungsraten im Bereich Photovoltaik, sowie ein an-
haltend niedriger Zubau in diesem Segment aullerhalb der Ausschreibungen, starkere Kosten-
senkungen sowie geringere zukiinftige Gebote in den Ausschreibungen und ein Strompreisni-
veau von 55 Euro je MWh ab 2019. Marktwerte orientieren sich an dem oberen Szenario der
Mittelfristprognose und werden dadurch héher eingeschatzt als im Referenzszenario. Zudem
wird der geplante Ausbaupfad der Bundesregierung in den Technologien Wind, Biomasse und
Solarenergie halbiert. Dies kann beispielsweise damit gerechtfertigt werden, dass die Gebots-
menge geringer als die zu verauktionierende Menge ist oder sich die Praferenzen nach einem
Regierungswechsel andern beziehungsweise die Klimaziele bereits erreicht wurden. Wahrend
pessimistischere Annahmen bezliglich Marktwerte, Volllaststunden und Gebotswerte durch-
aus realistisch sind, ist die Halbierung des Zubaus ab 2019 eher unwahrscheinlich. Jedoch soll

10 Ziel der Bundesregierung ist der Ausbau von jahrlich 2500 MW in der Solarenergie. Im Szenario niedrig wird davon
ausgegangen, dass stattdessen jahrlich nur 1500 MW zugebaut werden. 300 MW werden innerhalb der Ausschrei-
bungen zugebaut, wobei die Anlagen zu 90 Prozent realisiert werden. Damit ergibt sich fiir die Anlagen aufRerhalb
der Ausschreibungen ein Zubauvolumen von 1500 —300 x 0,9 = 1230.
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dieses Szenario illustrieren, wie sich die EEG-Umlage reduzieren wiirde, wenn der Ausbau an
erneuerbaren Energien verlangsamt wird. Die Auswirkung der einzelnen Faktoren, wie ledig-
lich einer Strompreissenkung, welche von der Halbierung in den Zubauraten abstrahiert, wird
weiter unten naher dargestellt.

Abbildung 5-11: Mehr- und Gesamtkosten der Forderung bis 2025

in Millionen Euro, Szenario niedrig
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Quelle: Eigene Berechnungen

Die Gesamtkosten im Szenario niedrig betragen 2019 nur 21,6 Milliarden, da die Bestandsanla-
gen durch den erhohten Strompreis aufgewertet werden und somit jahrlich 4,6 Milliarden ein-
gespart werden konnen (s. Abbildung 5-10). Wahrend die Gesamtkosten bis 2021 aufgrund der
neu zugebauten Anlagen noch leicht ansteigen, wird der Effekt der Zusatzkosten ab 2022 ge-
ringer und fir die Jahre 2025 bis 2027 sogar negativ.
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Abbildung 5-12: Mehrkosten der Forderung bis 2025 nach Technologien

in Millionen Euro, Szenario niedrig
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Quelle: Eigene Berechnungen

Die Forderkosten erhéhen sich 2020 vor allem aufgrund des Ausbaus von Windenergie auf
See, welcher aullerhalb der Ausschreibungen fiir 2019 und 2020 bereits festgelegt wurde. In
den anderen Technologien wirkt sich dagegen bereits 2020 der Forderriickgang bestehender
Anlagen kostenreduzierend aus (s. Abbildung 5.11). Darliber hinaus wird aufgrund des verrin-
gerten Zubaus davon ausgegangen, dass die Ausschreibungen kompetitiver werden und sich
somit die Anlagenbetreiber gegenseitig unterbieten, was in einer geringeren EEG-Verglitung
und damit geringeren Differenzkosten resultiert. Dieses Argument gilt jedoch nur, wenn die
Regierung tatsachlich die Ausschreibungsmengen reduziert, und nicht, wenn die Ausschrei-
bungsmenge nicht von Geboten gedeckt wird, da sich hier ein gegenteiliger Effekt einstellen
kann. Eine geringere EEG-Verglitung kann jedoch auch dadurch legitimiert werden, dass bei
einem geringeren Ausbau sich vor allem diejenigen fir das Betreiben einer zusatzlichen Erneu-
erbaren-Energien-Anlage entscheiden, deren marginale Kosten geringer sind und die daher ein
besseres (glinstigeres) Gebot abgeben konnen. Ab 2027 verringern sich auch in der Windener-
gie auf See die zusatzlichen Forderkosten auf 60 Millionen Euro, und die Forderkosten fiir
Windenergie an Land (-1,2 Milliarden Euro), Biomasse (-608 Millionen Euro) und Solarenergie
(-591 Millionen Euro) sind negativ.

Die EEG-Umlage steigt im Szenario niedrig bis 2021 auf 6,63 Cent an. Flr einen Vierpersonen-
haushalt bedeutet dieses niedrigere Niveau der EEG-Umlage eine Kostensenkung von circa 60
Euro im Vergleich zum Referenzszenario. Abbildung 5-12 zeigt, aus welchen Komponenten sich
die EEG-Umlage im Szenario niedrig zusammensetzt. Die Forderkosten der Bestandsanlagen
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und der Kontoausgleich unterscheiden sich dabei nicht vom Referenzszenario. Im Gegensatz

zum Szenario hoch reduziert jedoch hier der Strompreis die jahrlichen Kosten fiir Bestandsan-
lagen um 1,33 Cent. Die Zusatzkosten erhohen sich bis 2021 auf 0,28 Cent und sinken in den
darauffolgenden Jahren. 2027 reduzieren sie die EEG-Umlage sogar um 0,58 Cent.

Abbildung 5-13: Kostenersparnis (Differenzkosten) einzelner Effekte im Szenario

niedrig

in Cent je Kilowattstunde, Szenario niedrig
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Abbildung 5-14: Mehrkosten (EEG-Umlage) einzelner Effekte im Szenario hoch

Gegen dem Regierungsszenario, in Millionen Euro
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Auch im Szenario niedrig werden die einzelnen Effekte, die gegenliber dem Referenzszenario
kostensenkend wirken kénnen, isoliert voneinander betrachtet. Wie Abbildung 5-13 und 5-14
zu entnehmen ist, ist auch hier der Strompreiseffekt am starksten. Da der Strompreis von
38,89 Euro im Basisszenario auf 55,0 Euro im Szenario niedrig steigt, sich also um 16,11 Euro
erhoht, hat dies sogar einen grolReren Effekt als im Szenario hoch, wo der Strompreis um 13,89
Euro auf 25 Euro sinkt. Die grofSte Auswirkung hat die Strompreiserhéhung durch die Aufwer-
tung der Bestandsanlagen, welche die EEG-Umlage jahrlich um 0,94 Cent senkt. Zudem koén-
nen Neuanlagen mit einem héheren Strompreis vermarktet werden, sodass die Kostenerleich-
terung insgesamt 3,5 Milliarden Euro im Jahr 2019 betragt und bis 2027 auf 4,1 Milliarden an-
steigt. Die EEG-Umlage sinkt entsprechend um 1,05 Cent im Jahr 2019 und um 1,25 Cent im
Jahr 2027.

Andere Veranderungen in den Annahmen haben einen deutlich geringeren Einfluss. Beispiels-
weise reduziert die Halbierung des Ausbaupfads die Kosten 2019 nur um 76 Millionen, doch im
Zeitverlauf steigt dieser Effekt auf 845 Millionen im Jahr 2027 an, was eine Erhéhung der EEG-
Umlage um 26 Cent bedeutet. Zudem wurden im Szenario niedrig die zuklnftigen Auktionsge-
bote niedriger angesetzt als im Szenario hoch. Beispielsweise wird nicht der Durchschnitt des
hochsten noch bezuschlagten Gebotes, sondern der durchschnittliche Gebotswert benutzt, o-
der die Berechnung des Durchschnitts auf einen groReren Zeitraum ausgeweitet, in dem die
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Gebote niedriger waren. In den meisten Technologien ist das geschatzte Gebot jedoch nicht
weit von dem Referenzszenario entfernt, weshalb die Auswirkungen begrenzt sind. Sie treten
vor allem ab 2025 zu Tage, wenn zusatzliche Windenergie auf See auktioniert wird und die
Vergitungsannahme verandert wird. 2025 betragt die Entlastung aufgrund der geringeren
Vergitung 215 Millionen und 2027 567 Millionen, was eine Reduktion der EEG-Umlage um
0,17 Cent bedeutet.

5.4 Kostenveranderung durch Strompreisschocks

Abbildung 5-15: Mehrkosten (EEG-Umlage) einzelner Effekte im Szenario hoch

Gegeniiber dem Regierungsszenario, in Millionen Euro
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Quelle: Eigene Berechnungen

Da der Strompreis in der Kostenentwicklung der Szenarien eine entscheidende Rolle gespielt
hat, wird in Abbildung 5-15 noch einmal dargestellt wie sich die EEG-Umlage abhangig von
Schocks auf den Strompreis entwickeln kann. Dabei stellt der Strompreis 38,89 das Referenz-
szenario dar, in dem das in etwa erwartete Strompreisniveau von 2019 konstant fortgeschrie-
ben wird. 2019 liegt die EEG-Umlage abhangig von dem Strompreis jeweils in etwa einen Cent
Uber beziehungsweise unter dem prognostizierten Niveau. Jedoch kann in diesem Jahr mit an
Sicherheit grenzender Wahrscheinlichkeit ein groBerer Schock ausgeschlossen werden.

Der Effekt eines veranderten Strompreises wird im Zeitverlauf langsam grofBer. So betragt der

Unterschied 2026 beispielsweise 1,22 Cent Minderung durch einen hoheren Strompreis und
1,06 Cent Erhéhung des Umlagebetrages durch einen geringeren Strompreis. Da die fir die
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Strompreisschocks verwendeten Strompreise Schatzungen fiir die nachsten Jahre beziehungs-
weise beobachteten Werten in den Vorjahren entsprechen, sind sie nicht unrealistisch. Eine
hohe Volatilitat des Strompreises in den letzten Jahren hat zudem gezeigt, dass Schwankungen
um bis zu 15 Euro/kWh innerhalb von ein bis zwei Jahren moglich sind. Hier zeigt sich daher
auch die Sensitivitat der EEG-Umlage, welche groRRer wird, je mehr Anlagen zugebaut werden.
Eine Senkung der Stromkosten beeinflusst den in diesem Jahr produzierten Strom aus erneuer-
baren Energien. Je hoher die produzierte Strommenge, desto groRer ist der Einbruch in den
Einnahmen, wahrend sich die Ausgabenseite, also die Verglitung der Anlagenbetreiber durch
den Strompreisschock nicht verandert. Daher kdnnte eine Beteiligung der Betreiber an den
Marktrisiken diesen Effekt zumindest teilweise abfedern. Nicht vergessen werden darf, dass
die EEG-Umlage kontrazyklisch wirkt, da sie in dem Jahr eines erhdhten Strompreises die
Stromkosten durch einen geringeren Umlagebetrag verringert und somit auch die Volatilitat
des Strompreises fur Verbraucher und Unternehmer reduziert.

6 Fazit

Die vorliegende Studie zieht ein vorsichtig positives Fazit aus der 2017 umgesetzten Reform
des Erneuerbaren-Energien-Gesetzes. Faktoren, die in der dieser Studie vorhergehenden Ana-
lyse (Chrischilles, 2016) als problematisch eingeschatzt wurden, wie der teurere Zubau auler-
halb der Ausschreibungen und die fehlende Mengenkontrolle des Zubaus, wurden nun weitge-
hend aufgehoben.

Zum einen kann der Mengenkontrolle in den kostenrelevanten Technologien durch einen aus-
geschriebenen Pfad, der einen Zubau jenseits der Ausschreibungsmenge nicht erlaubt, Rech-
nung getragen werden. Gleichzeitig kann aber nicht erreicht werden, dass die gesamte ausge-
schriebene Menge auch bezuschlagt wird. In einem Szenario wurde daher ein geringerer Aus-
baupfad angenommen. Dies bedeutet, dass die Kosten fiir Neuanlagen sinken, allerdings zum
Preis eines verlangsamten Ausbaus von erneuerbaren Energien.

Zum anderen wird die Zubaumenge aulRerhalb der Ausschreibungen indirekt durch einen ,at-
menden Deckel” gesteuert. So erhdht sich die EEG-Verglitung fiir kleinere Solaranlagen, wel-
che auRerhalb der Ausschreibungen zugebaut werden dirfen, wenn der Zubau das Ausbauziel
der Bundesregierung Ubertrifft. Fir andere Technologien gibt es mittlerweile keinen ,,atmen-

Ill

den Deckel” mehr, da entweder auch kleinere Anlagen an den Ausschreibungen teilnehmen
miussen (z. B. Biomasse), oder der prognostizierte Ausbau von kleineren Anlagen keine Rele-

vanz hat (z. B. Windenergie).
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Eine weitere Beobachtung der vorliegenden Studie sind die Wechselwirkungen zwischen Aus-
schreibungsmenge und den Auktionsgeboten. Im Szenario Hoch steigen die Auktionsgebote
aufgrund des verdoppelten Ausschreibungspfads, was wiederum die Marktwerte der Erneuer-
baren-Energien Anlagen senkt. Somit wirken diese Effekte gemeinsam kostentreibend.

Im Szenario niedrig senkt ein halbierter Ausschreibungspfad die Kosten und zusatzlich bedeu-
ten auch geringere Auktionsgebote weniger Kosten. Der Effekt der Auktionsgebote auf die
Kostenentwicklung ist jedoch aufgrund der geringeren Ausschreibungsmenge gedampft. Die
Implikation ist, dass eine asymmetrische Entwicklung der EEG-Umlage zu beobachten ist: Die
Erhohung des Ausbaupfades steigert die Kosten mehr als die Senkung des Ausbaus sie redu-
zZiert.

Das vorliegende Kurzgutachten zeigt des Weiteren, dass die Héhe der EEG-Umlage entschei-
dend von der Strompreisentwicklung beeinflusst wird. Grund dafir ist, dass der Strompreis die
Einnahmen sowohl aus Bestandsanlagen als auch aus Neuanlagen verandert.

Zusatzlich zur Entwicklung des Strompreises ist durch die Ausschreibungen eine weitere Unsi-
cherheit bezliglich der Kostenentwicklung entstanden: Es ist schwer vorhersehbar, wie sich die
Gebote in den Auktionen zukiinftig entwickeln. Wahrend in den ersten Ausschreibungen 2017
viele niedrige Gebote beobachtet wurden, stiegen in den Ausschreibungsrunden 2018 die
Werte und befanden sich teilweise im Durchschnitt nur knapp unter dem gesetzlichen Héchst-
wert, welcher in den meisten Technologien im Zeitverlauf sinkt. Der Gesetzgeber kann die Ent-
wicklung der Gebote durch die Festlegung dieser Obergrenze steuern und nach unten korrigie-
ren. Jedoch ist mit der Festlegung eines zu niedrigen Hochstwertes, der moglicherweise nicht
die Kosten der Anlagebetreiber deckt, die Gefahr verbunden, dass zu wenige Gebote einge-
hen. Dies wurde beispielsweise bisher in der Solarenergie und bei Biomasse beobachtet.

Fiir Unternehmen mit einem hohen Energiebedarf stellen die Fluktuation und die fehlende
Vorhersehbarkeit der Kostenentwicklung ein hohes Risiko dar. Bereits fiir einen Vierpersonen-
haushalt schwanken die Ergebnisse je nach Szenario um bis zu 100 Euro jahrlich und verandern
sich im Zeithorizont stark.

Aus 6konomischer Sicht erscheint es sinnvoll, den Anlagenbetreibern keine Garantie einer fi-
xen 20-jahrigen Forderung zu geben, sondern sie zumindest teilweise an den Risiken des
Strommarktes zu beteiligen. Dadurch wiirde sich nicht nur die Einnahmenseite des EEG-Kontos
verandern, wenn der Strompreis sinkt, sondern auch die Ausgaben wiirden sinken, was zu ei-
ner hdoheren Stabilitat des Umlagebetrages fiihren wiirde.
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Damit das Preissignal vom Strommarkt bei den Anlagenbetreibern Gberhaupt ankommt, ist
beispielsweise eine Fixierung der Marktpramie auf einen festen Férderbetrag sinnvoll. Dies be-
deutet, dass die Betreiber erneuerbarer Energien-Anlagen nicht wie bisher die Marktpramie
als Differenz zwischen der EEG-Verglitung und dem auf dem Strommarkt erzielten Preis erhal-
ten, sondern den erzielten Strompreis und eine fixe Pramie erhalten. Damit schwankt der Um-
satz der Anlagenbetreiber mit dem Strompreis. Dies wirde es beispielsweise attraktiver ma-
chen, Photovoltaik-Anlagen so auszurichten, dass sie auch in sonnenarmeren Stunden produ-
zieren, in denen sie hohere Preise erzielen konnen. Dadurch werden fiir die Anlagenbetreiber
Anreize gesetzt, den Wert der Stromerzeugung und nicht die Strommenge zu maximieren.

Mehr technologielibergreifende Ausschreibungen kénnten zusatzlich zu Effizienzgewinnen in
dem EEG-System beitragen. Bisher zeigte sich in einer Pilotphase mit gemeinsamen Ausschrei-
bungen fir Wind und Solar, dass der Wettbewerb zwischen diesen Technologien verstarkt
wurde. Das durchschnittliche Gebot lag unter den Geboten in den technologiespezifischen
Ausschreibungen fiir Windenergie an Land und solarer Strahlungsenergie.
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7 Beschreibung der Szenarien im Detail

7.1 Regierungsszenario

Tabelle 7-1: Regierungsszenario

Wind an Land

Zubau aullerhalb 30 30 30 30 30 30 30 30 30
der Ausschreibung in MW

Verglitung (Euro/MWh), ab 46,3 58,8 57,6 56,5 55,4 54,3 53,2 52,1 51,1
2020 jahrlich 2 Prozent sin-
kend

Zubau in der Ausschreibungin  2.800 2.900 2.900 2.900 2.900 2.900 2.900 2.900 2.900
MW

Vergutung (Euro/MWh), jahr- 54,0 52,9 51,9 50,8 49,8 48,8 47,8 46,9 45,9
lich 2 Prozent sinkend

Volllaststunden 2.200 2.200 2.200 2.200 2.200 2.200 2.200 2.200 2.200
Wind auf See

Zubau in der Ausschreibung in 500 500 700 700 700 840 840
MW

Vergiitung (Euro/MWh), jahr- 26,3 26,3 26,3 26,3 26,3 62,6 60,7

lich 3 Prozent sinkend

Zubau Ubergangsanlagen bis 892 892

2020 in MW
Verglitung (Euro/MWh) 184,0 139,0
Volllaststunden 4.200 4.200 4.200 4.200 4.200 4.200 4.200 4.200 4.200

Solaranlagen

Zubau in der Ausschreibung in 570 570 570 570 570 570 570 570 570
MW (95 Prozent Realisierung)

Vergtitung (Euro/MWh) 52,9 51,2 49,5 48,0 46,4 44,9 43,5 42,1 40,8
Volllaststunden 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000 1.000
Zubau aulerhalb 1.930 1.930 1.930 1.930 1.930 1.930 1.930 1.930 1.930

der Ausschreibung in MW

Mengengewichtete Verglitung 108,5 105 101,6 98,4 95,3 92,3 89,4 86,5 83,7
(Euro/MWh), monatlich 0,05
Prozent sinkend

Volllaststunden 950 950 950 950 950 950 950 950 950

Biomasse
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Zubau in die Ausschreibungen 150 200 200 200 200 200 200 200 200
in MW

Vergutung (Euro/MWh), jahr- 140,2 138,8 137,4 136,0 134,6 133,3 132,0 130,6 129,3
lich 1 Prozent sinkend

Volllaststunden 4.000 4.000 4.000 4.000 4.000 4.000 4.000 4.000 4.000
Wasserkraft
Zubau in MW (Netto) 3 3 3 3 3 3 3 3 3

GroRengewichtete Vergltung 92,5 92,0 91,5 91,1 90,6 90,2 89,7 89,3 88,8
(Euro/MWh), jahrlich 0,5 Pro-
zent sinkend

Volllaststunden 3.822 3.835 3.822 3.822 3.825 3.825 3.826 3.824 3.824
Geothermie
Zubau in MW (Netto) 15 4 7 0 7 4 4 4 5

GroRengewichtete Verglitung 252,0 252,0 239,4 227,4 216,1 205,3 195,0 185,2 176,0
(Euro/MWh), ab 2021 jéhrlich
5 Prozent sinkend

Volllaststunden 5.204 5.227 5.141 5.170 5.241 5.197 5.195 5.189 5.198

Deponie-, Klar- und Gruben-
gas
Ruckbau in MW (Netto) -2 -89 -21 -28 -35 -43 -32 -35 -36

Durchschnittliche historische 71,0 71,0 71,0 71,0 71,0 71,0 71,0 71,0 71,0
Vergltung

Volllaststunden 3.363 3.319 3.739 3.850 3.538 3.562 3.602 3.658 3.642
Sonstiges

Strompreis in Euro je MWh 38,89 38,89 38,89 38,89 38,89 38,89 38,89 38,89 38,89
Marktwerte Szenario Trend UNB

Quelle: Eigene Berechnungen

7.1.1 Windenergie an Land
Anlagen dauerhaft auBerhalb der Ausschreibungen: Ab dem 1. Januar 2019 erhalten Wind-

energieanlagen Uber 750 KW keine gesetzlich festgelegte Verglitung mehr, sondern nehmen
an den Ausschreibungen teil. Windenergieanlagen unter 750 KW Leistung sowie Pilotanlagen
konnen den gesetzlich anzulegenden Wert auch nach 2018 erhalten. Anlagen unter 750 KW
haben bei den jlingsten Zubauten kaum Relevanz (IE, 2016). Daher wird fir diese Anlagen in
Anlehnung an den dieser Studie vorhergehenden Bericht (Chrischilles, 2016) ein Ausbaupfad
von jahrlich 30 MW angenommen. Es wird vereinfachend von einer Realisierung von 100 % im
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ersten Jahr ausgegangen. Laut EEG wird der Strom aus Windenergieanlagen unter 750 KW
Leistung mit dem Durchschnitt aus den Gebotswerten des jeweils hdchsten noch bezuschlag-
ten Gebots im Vorvorjahr verglitet. Daher wird fiir die Berechnung der Vergitung im Jahr 2019
(2020) das durchschnittlich héchste Zuschlagsgebot 2017 (2018) verwendet. Ab 2021 wird der
anzulegende Wert fuir 2020 mit einer Kostendegression von jahrlich 2 Prozent fortgeschrieben.
Dies entspricht der durchschnittlichen Kostensenkung von Windenergieanlagen im Zeitraum
2013-2017 (BMWi, 2017).

Anlagen in der Auktion: Fiir Anlagen lGber 750 KW, die nicht bis Ende 2016 genehmigt und bis
Ende 2018 zugebaut wurden, wird der anzulegende Wert wettbewerblich bestimmt. Die ent-

sprechenden zu auktionierenden Mengen von jeweils 2.800 MW im Jahr 2019 sowie 2.900
MW ab den Jahr 2020 sind im EEG festgelegt. Es wird von einer 100-prozentigen Realisierung
der bezuschlagten Mengen ausgegangen, das heildt, alle Anlagen werden innerhalb der gesetz-
lich festgelegten 30 Monate nach dem Zuschlag fertiggestellt. Entsprechend den Daten fir
2017 (Fachagentur Windenergie an Land, 2018) wird angenommen, dass 70 Prozent der Wind-
energieanlagen im Jahr der Bezuschlagung realisiert werden, 20 Prozent im nachsten und 10
Prozent im Ubernachsten Jahr. In Bezug auf das Repowering, also der Ersatz alter Anlagen
durch leistungsstarkere neue, wird angenommen, dass etwa 16 Prozent der gesamten Leistung
als Repoweringanlagen installiert werden, was dem Durchschnitt der Jahre 2015 bis 2017 ent-
spricht (FA Wind, 2018). Da nach Branchenangaben diese Anlagen etwa das Doppelte der in-
stallierten Leistung auf sich vereinen, ist davon auszugehen, dass die Halfte der installierten
Leistung tatsachlich kostensteigernd wirkt. Kostenwirksam bericksichtigt beim Zubau werden
also 92 Prozent des Bruttoausbaupfades.

Bisher fanden in der Technologie Windenergie an Land sechs Ausschreibungsrunden statt. Der
gesetzlich festgelegte Hochstwert der Gebote betrug 7,0 Cent im Jahr 2017 und 6,3 Cent im
Jahr 2018. Die mengengewichteten Durchschnitte der bezuschlagten Gebote lagen 2017
(2018) mit 4,5 (5,5) Cent deutlich darunter. Fir durchschnittliche Verglitung von Neuanlagen
im Jahr 2019 wird daher der bisherige mengengewichtete Durchschnitt der 2018 bezuschlag-
ten Gebote von 5,5 Cent/kWh veranschlagt!!, welcher jahrlich um 2 Prozent abgesenkt wird
(BMWi, 2017). Die Verguitung der Anlagen wird fiir die Berechnung der Auszahlungen in den
jeweiligen Jahren mit der Realisierungsdauer verrechnet.

11 Wie hoch die bezuschlagte Menge zum letzten Auktionstermin am 1. August 2018 betrug, stand zum Zeitpunkt der
Prognoseberechnung noch nicht fest; es wurde die Annahme getroffen, dass sie gleich dem Durchschnitt der in
diesem Jahr bezuschlagten Mengen ist (656). Die tatsdchliche Auktionsmenge betrug 666 MW, was die Berech-
nung des durchschnittlichen Gebotes nicht verandert.
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Zur Berechnung der Strommengen wird auf die angenommen 2.200 Volllaststunden des BMWi
zurlickgegriffen, die es in den ersten Entwirfen des EEG 2017 zugrunde gelegt hatte, um mit-
|ll

tels der sogenannten ,Weltforme
men (BMWi, 2016a; BMWi, 2016b).

die Ausschreibungsmengen fir Wind Onshore zu bestim-

7.1.2 Wind Offshore

Ubergangsanlagen (Inbetriebnahme bis 2020): Bis 2020 kénnen Projekte noch im Rahmen der

gesetzlich festgelegten anzulegenden Werte auRerhalb von Ausschreibungen realisiert wer-
den. Nach Planung der Bundesnetzagentur werden bis Ende 2020 Offshore-Windparkprojekte
mit einer Kapazitat von 7.700 MW installiert sein. Bis Ende 2016 wurden 4.132 MW an Wind-
energieanlagen auf See installiert (BNA, 2017). Daraus ergibt sich eine Differenz zwischen dem
Ausbauziel der Bundesregierung und den bereits installierten Anlagen von 3.568 MW, welche
flr die vorliegende Prognose gleichmaRig auf die Jahre 2017 bis 2020 aufgeteilt werden.
Anlagenbetreiber, die mit ihrer Windanlage bis Ende 2019 in Betrieb gehen, kdnnen sich zwi-
schen zwei Vergutungsmodellen entscheiden: Beim Stauchungmodell kénnen 2019 18,4 Cent
pro kWh in den ersten zwolf Jahren und 3,9 Cent in den nachsten acht Jahren verlangt wer-
den, wahrend im Basismodell 2019 14,9 Cent in den ersten zwolf Jahren und 3,9 Cent in den
nachsten acht Jahren ausgezahlt werden. Es wird davon ausgegangen, dass sich alle Anlagen-
betreiber flr das in den ersten Jahren hoher vergiitete Stauchungsmodell entscheiden. Fiir An-
lagen, die im Jahr 2020 installiert werden, gilt grundsatzlich die Verglitung nach dem Basismo-
dell, wobei die Verglitung gegenliber dem Vorjahr von 14,9 auf 13,9 Cent sinkt. 2027, im letz-
ten Jahr der vorliegenden Prognose, sinkt die Verglitung der 2019 nach dem Stauchungsmo-
dell installierten Anlagen von 19,4 Cent auf 3,9 Cent, was in die Berechnung mit einbezogen
wird.

Ausschreibung bestehender Projekte (Inbetriebnahme ab 2021): Der Ausbaupfad der Bundes-
regierung sieht vor, dass flir 2021 und 2022 jahrlich 500 MW, fiir 2023 bis 2025 jeweils 700
MW und 2026 bis 2030 jahrlich 840 MW zugebaut werden. Die Verglitungen fiir Anlagen, die
ab dem Jahr 2021 in Betrieb gehen, wurden ab 2017 in Ausschreibungen ermittelt. Der gesetz-

lich vorgeschriebene Hochstwert fiir die Vergltung der Anlagen wurde auf 10 Cent festgelegt.
2017 und 2018 wurden Gebote mit einer Kapazitat von insgesamt 3.100 MW bezuschlagt, was
den Ausbaupfad von 2021 bis einschlief3lich 2025 abdeckt. Davon ausgehend, dass alle Pro-
jekte realisiert werden, werden die 2021 und 2025 ausgebauten Anlagen mit einem durch-
schnittlichen Zuschlagswert von 2,6 Cent pro kWh vergiitet, was dem Ergebnis der Ausschrei-
bungen 2017 und 2018 entspricht.
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Zur Berechnung der Strommengen wird auf die angenommen 4.200 Volllaststunden des BMWi
zurlickgegriffen, die es in den ersten Entwiirfen des EEG 2017 zugrunde gelegt hatte, um mit-
tels der sogenannten ,Weltformel“ die Ausschreibungsmengen fiir Wind Onshore zu bestim-
men (BMWi, 2016a).

Ausschreibung neuer Projekte: Inbetriebnahme ab 2026:
Ab 2026 erfolgen die Ausschreibungen nach dem zentralen Modell, das heift in einem Fla-

chenentwicklungsplan wird festgelegt, wann auf welchen Flachen Windparks errichtet wer-
den. Die Installation der Windparks wird wie bisher wettbewerblich bestimmt. Das BMWi
plant flir 2026 bis 2030 ein Ausschreibungsvolumen von jahrlich 840 MW. Die ab 2026 zuge-
bauten Anlagen wurden noch nicht ausgeschrieben. Fiir das Regierungsszenario wird der men-
gengewichtete Durchschnitt der hochsten noch bezuschlagten Gebote 2017 und 2018 von 8,0
Cent pro kWh als erwartetes durchschnittliches Gebot geschatzt, welches ab 2019 mit einer
jahrlichen Degression von 3 Prozent fortgerechnet wird und damit im Jahr 2026 6,3 Cent und
im Jahr 2027 6,1 Cent betragt.?

7.1.3 Solaranlagen

Anlagen liber 750 KW in der Ausschreibung: Seit 2017 wird der anzulegende Wert fiir Solaran-

lagen Uber 750 KW wettbewerblich ermittelt. Die Bundesregierung plant mit einer Ausschrei-
bungsmenge von jahrlich 600 MW fir Anlagen Uber 750 KW. Fir diese Solaranlagen wird im
Referenzszenario von einer Realisierungsrate von 95 Prozent ausgegangen, da laut BMWi seit
2015 durchschnittlich 94 Prozent der Gebote realisiert wurden.

Der gesetzlich festgelegte Hochstwert fiir die Ausschreibungen lag 2017 bei 8,91 Cent und
wird seit Februar 2017 monatlich um 0,05 Prozent verringert, wenn sich der Bruttozubau in
allen GroRenklassen der Solarenergie zwischen 2.300 und 2.500 MW bewegt. Da der von der
Bundesregierung anvisierte Gesamtzubau von 2.500 MW im Basisszenario exakt erfillt ist,
wird der Degressionspfad von monatlich 0,05 Prozent ibernommen und auf die prognosti-
zierte Verglitung angewandt. Als anzulegender Wert der Vergltung wird fiir die Prognose der
hochste durchschnittliche Zuschlagswert der bisherigen fiinf Ausschreibungen in Héhe von 5,5
Cent pro kWh verwendet.

Volllaststunden fiir grélRere Anlagen werden hier analog zu den im Gesetzgebungsprozess des
EEG veranschlagten 1.000 Stunden angesetzt (BMWi, 2016a).

12 Dje Kostendegression von jahrlich 3 Prozent wird mit einer Studie von Prognos (2013) begriindet, welche im Ba-
sisszenario von einer Kostensenkung um 31 Prozent innerhalb von zehn Jahren ausgeht.
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Anlagen aulRerhalb der Ausschreibung: Insgesamt strebt die Bundesregierung einen Zubau von

2.500 MW an, der in diesem Szenario ab 2019 genau erfillt wird. Damit ergibt sich der reali-
sierte Zubau im Segment <750 KW aus der Differenz zu den per Ausschreibung zugebauten
Mengen und wird auf verschiedene GroRenklassen verteilt. Es wird geschatzt, dass sich die
verbleibende Menge von 1.930 MW zu einem Drittel auf Anlagen unter 10 KW verteilt, zu 17
Prozent auf Anlagen groRer 10 KW aber kleiner 40 KW und 17 Prozent der Anlagen bleiben
zwischen 40 KW und 100 KW installierter Nennleistung (BWS Solar, 2017). Somit liegen zwei
Drittel der auBerhalb der Ausschreibung zugebauten Anlagen unter der Grenze zur ver-
pflichtenden Direktvermarktung und kdnnen weiterhin eine Einspeisevergitung erhalten. Es
wird hier davon ausgegangen, dass sie davon Gebrauch machen. Es werden die entsprechen-
den Verglitungen samt Basisdegression aus dem EEG 2017 angesetzt. Weil 2017 laut BNA in
allen GroRRenklassen der Solarenergie jedoch nur 1.750 MW zugebaut wurden, verringert sich
die Vergltung fir dieses Jahr nicht, ab 2018 wird sie um monatlich um 0,05 Prozent reduziert.

Anlagen Giber 100 KW und unter 750 KW nehmen an der verpflichtenden Direktvermarktung
teil und erhalten den gesetzlich festgelegten anzulegenden Wert gemaR EEG, der der entspre-
chenden Basisdegression unterliegt.

Volllaststunden fiir kleinere Anlagen werden hier gemaR BMWi durchgangig mit 950 Stunden
angesetzt (BMWi, 2016a).

Gemeinsame Ausschreibungen Wind und Solar: 2018 bis 2020 werden in einer Pilotphase 400

MW jahrlich technologielibergreifend ausgeschrieben (BMWi, 2017b). Zum ersten Ausschrei-
bungstermin 2018 betrug das durchschnittlich bezuschlagte Gebot 4,67 Cent, wobei alle Zu-
schlage an Anlagen der Solarenergie gingen. Dies zeigt, dass die Gebote in den gemeinsamen
Ausschreibungen aufgrund des verstarkten Wettbewerbs im Durchschnitt geringer sind als die
Gebote in den technologiespezifischen Ausschreibungen Solar- (5,22 Cent) und Windenergie
an Land (4,93 Cent). Da sich die Bundesregierung offenhalt, ob die Pilotphase nach 2020 wei-
tergefiihrt wird, werden gemeinsame Ausschreibungen fiir die Prognose nicht weiter berick-
sichtigt. Zudem war das durchschnittlich bezuschlagte Gebot mit der Verglitung in der Solar-
energie vergleichbar und die Ausschreibungsmenge der Pilotphase wird im darauffolgenden
Jahr vom jeweiligen technologiespezifischen Ausschreibungsvolumen, in diesem Fall von der
Solarenergie, abgezogen.

7.1.4 Biomasse

2017 fanden erstmals auch Ausschreibungen fiir Biomasseanlagen statt. Ab 2019 kann auller-
halb der Ausschreibungen kein Zubau mehr erfolgen. Im Erneuerbare-Energien-Gesetz ist ein

jahrlicher Brutto-Ausbau von 150 MW bis 2019 und 200 MW bis 2022 vorgesehen. Fiir die
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Jahre 2023 bis 2027 wird angenommen, dass sich der Brutto-Ausbau ebenfalls auf 200 MW be-
lauft. Der bislang erste Termin, zu dem die Ausschreibungsergebnisse veroffentlicht wurden,
war der 1. September 2017. Zu diesem Termin wurden 95 MW des geplanten Zubaus nicht be-
zuschlagt, welche dann dem nachsten Gebotstermin (1. September 2018) zugeteilt werden.

Der Zubau in den Segmenten <150 KW, dessen Verglitung gesetzlich bestimmt wird, wird ver-
nachlassigt. Zum einen werden etwaige Mengen in den entsprechend nachfolgenden Aus-
schreibungsrunden Berlicksichtigung finden. Zum anderen sind die Mengen verschwindend
gering, 2017 wurden beispielsweise 236 kW bezuschlagt (BNA, 2017).

Beim Zubau muss zwischen gasférmigen und festen Biomasseanlagen unterschieden werden,
da erstere nur auf 50 Prozent und letztere nur auf 80 Prozent der Gebotsmenge einen Zah-
lungsanspruch haben. Es wird davon ausgegangen, dass entsprechend der Entwicklung der
letzten Jahre 75% Biogasanlagen und 25% Biomassenanlagen zugebaut werden (Fraunhofer
IEE, 2018).

Der Hochstwert flir Neuanlagen betragt zum 1. September 2018 14,73 Cent, bei jahrlicher Ab-
senkung um 1 Prozent. Der Hochstwert fur Bestandsanlagen, die unter bestimmten Vorausset-
zungen auf eine Anschlussférderung bieten kénnen, betragt 16,73 Cent und unterliegt der glei-
chen Kostensenkung. Zudem darf der Gebotswert nicht hoher sein als der Durchschnitt der in-
dividuellen Vergitungszahlungen der letzten drei Kalenderjahre. Beim ersten Gebotstermin
2017 gingen laut der Bundesnetzagentur circa 77 % der bezuschlagten Menge an Bestandsan-
lagen (>150 kW). Obwohl der Hochstwert fiir Bestandsanlagen hoher ist als fiir die Neuanla-
gen, waren die bezuschlagten Gebote flir Neuanlagen beim ersten Gebotstermin 2017 mit
14,8 Cent hoher als fur Bestandsanlagen mit 14,2 Cent. Fir die Prognose wird im Referenzsze-
nario der mit dem Anteil von Neu- und Bestandsanlagen gewichtete Durchschnitt der 2017 be-
zuschlagten Gebote (14,30 Cent) mit einer jahrlichen Degression von 1 Prozent fortgerechnet.
Volllaststunden fiir Biomasseanlagen werden hier gemals BMWi durchgangig mit 4.000 Stun-
den angesetzt (BMWi, 2016a).

7.1.5 Wasserkraft, Geothermie, Deponie-, Klar- und Grubengas

Die Bundesregierung geht flr den Zubau sonstiger Technologien von keinem nennenswerten
Zubau aus (BMWi, 2016).

Fiir den Zubau und die Volllaststunden von Wasserkraftanlagen wird in Ermangelung eines von
der Regierung vorgegebenen Pfads auf die Mittelfristprognose der Ubertragungsnetzbetreiber
zurlickgegriffen (IE Leipzig, 2017; R2B, 2017). Betrachtet wird hier der explizit ausgewiesene
Nettozubau. Der mittlere Zubau bis 2022 wird fir die Jahre 2023 bis 2027 fortgeschrieben. Da
die BNA die installierten Leistungen (iber 10 MW nicht auflistet, wird angenommen, dass das

GroRenverhaltnis von produzierten MW von 2013 konstant bleibt und wird mit dem Anteil der
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2016 angegebenen Leistung fir >10 MW gewichtet (BMWi, 2015). Dadurch kann der durch-
schnittlich anzulegende Wert berechnet und diese Mischvergilitung auf den Zubau angewandt
werden. Nach EEG 2017 verringert sich dieser Wert jahrlich um 0,05 Prozent.

Auch flr den Zubau und die Volllaststunden von Geothermieanlagen wird auf die Mittelfrist-
prognose der Ubertragungsnetzbetreiber bis 2022 zuriickgegriffen und entsprechend bis 2027
fortgeschrieben (IE Leipzig, 2017; R2B, 2017). Der anzulegende Wert von 25,2 Cent pro kWh
der ausschlieBlich in Direktvermarktung befindlichen Anlagen wird direkt aus dem EEG 2017
Ubernommen. Ab 2021 verringert sich der anzulegende Wert laut Erneuerbare-Energien-Ge-
setz jahrlich um 5 Prozent.

Fir Anlagen, die mit Deponie-, Klar- und Grubengas betrieben werden, wird gemal der Mittel-
fristprognose ein Nettorlckbau unterstellt. Fur die Auszahlungen, die dann wegfallen, wird die
durchschnittliche Vergltung der Jahre 2004 bis 2018 unterstellt. Die Volllaststunden werden
aus der Mittelfristprognose ibernommen und entsprechend ihrer Zusammensetzung aus De-
ponie-, Klar- und Grubengas mit der Menge gewichtet.

7.1.6 Strompreise, Marktwerte und vermiedene Netznutzungsentgelte

Fir die Entwicklung der EEG-Umlage ist insbesondere die Entwicklung des Borsenstrompreises
maRgeblich. Fiir das Regierungsszenario wird gemiR dem Konzept der Ubertragungsnetzbe-
treiber der Phelix Baseload Year Future verwendet. Der letzte Mittelwert zwischen dem
2.10.2017 und dem 27.8.2018 lag bei 38,89 Euro/MWh. Im Sinne einer Status quo Betrachtung
werden fir das Regierungsszenario daher auf 38,89 Euro/MWh angesetzt.

Da erneuerbare Energien gleichzeitig eingespeist werden, erreichen sie durch die kurzzeitige
Erhohung des Angebots oft unterdurchschnittliche Erlése an der Strombdrse. Dies driickt sich
in den sogenannten Marktwerten aus, die sich tendenziell im Zeitverlauf verschlechtern. Fir
die Marktwertfaktoren wird auf das Trendszenario der Mittelfristprognose der UNB zurtickge-
griffen beziehungsweise die im Rahmen dessen ermittelten Werte von IE Leipzig (2016). Bis
2021 sind diese verfluigbar — bis 2027 wird der Trend der Jahre 2018 bis 2021 fortgeschrieben.
Dabei muss jedoch erwdhnt werden, dass sich die Berechnungen der Marktwerte in der Mit-
telfristprognose auf Annahmen zum Nettoausbau und der zukiinftigen Stromerzeugung beru-
fen, die sich von dem vorliegenden Basisszenario unterscheiden kénnen. Der Marktwert fur
Strom aus Biomasse, Gasen, Wasserkraft, Geothermie wird als der tatsachliche Monatsmittel-
wert der Stundenkontrakte der EPEX Spot definiert, daher betragt der Marktwertfaktor fir
diese Technologien immer genau eins (R2B, 2017).
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Vermiedene Netzentgelte (VNE) werden dem EEG-Konto als Einnahmeposition gutgeschrieben.
Nach dem Netzentgeltmodernisierungsgesetz von 2017 werden vermiedene Netzentgelte bei
allen Bestandsanlagen ab 2018 auf dem Niveau des Jahres 2016 eingefroren und schrittweise
abgeschmolzen beziehungsweise fiir volatile Neuanlagen wie Wind- und Solaranlagen ab 2018
komplett abgeschafft. Flr steuerbare Neuanlagen (Biomasse, Geothermie etc.) werden ver-
miedene Netzentgelte ab 2023 komplett abgeschafft. Diese Gesetzesdanderung, welche die
Forderkosten erhéht, wird in die Berechnung der Zusatzkosten ab 2019 mit einbezogen. Die
vermiedenen Netzentgelte, welche flr Bestandsanlagen wegfallen, werden nun als Kosten in
die Berechnung einbezogen, weil sie im Vergleich zur bisherigen Berechnung der Deckungsli-
cke 2018 als Einnahmeposition fehlen. Fiir steuerbare Neuanlagen bis 2022 werden die ver-
miedenen Netzentgelte mit dem Durchschnitt der bisherigen Entwicklung der vNE je Kilowatt-
stunde berechnet.

7.1.7 Erloschen von Forderberechtigungen

Ab 2020 ist zusatzlich zu berlicksichtigen, dass Anlagen die Gber 20 Jahre eine Férderung erhal-
ten haben, aus der Forderung herausgehen. Bis 2027 wird daher davon ausgegangen, dass die
installierte Leistung der unterschiedlichen Technologien in den Jahren 2000 bis 2007 nicht
mehr gefordert wird. Fir die Strommenge werden die durchschnittlichen Volllaststunden, fir
Auszahlungen die durchschnittlichen Verglitungen der entsprechenden Forderperiode und fiir
die Einnahmen die Marktwerte und Strompreise des Betrachtungsjahres zugrunde gelegt.

Fiir Wasserkraft, Geothermie, Deponie-, Klar- und Grubengas wird keine separate Riickbau-
rechnung getatigt, da bereits mit den Nettozubauzahlen kalkuliert wurde und zudem die Rele-
vanz dieser Posten vernachlassigbar ist.

7.2 Szenario ,,Hoch” und Szenario , Niedrig”

Im Folgenden wird beschrieben, welche Annahmen fir die oberen und unteren Szenarien ge-
troffen wurden, sofern sie vom Regierungsszenario abweichen.
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Tabelle 7-2: Szenario hoch

Abweichungen vom Regierungsszenario

Wind an Land

Doppelter Zubau in den Ausschreibungen in MW 5600 5800 5800 5800 5800 5800 5800 5800 5800

Vergitung (Euro/MWh), jahrlich 1 Prozent sin- 62,4 61,7 61,1 60,5 59,9 59,3 58,7 58,1 57,6
kend

Volllaststunden 2.600 2.600 2.600 2.600 2.600 2.600 2.600 2.600 2.600
Wind auf See

Vergitung (Euro/MWHh), jahrlich 2 Prozent sin- 26,3 26,3 40,0 88,6 86,8 85,1 83,4
kend

Volllaststunden 4500 4.500 4.500 4.500 4.500 4.500 4.500 4.500 4.500

Solaranlagen

Doppelter Zubau in den Ausschreibungen in MW 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200
(100 Prozent Realisierung)

Vergiitung (Euro/MWh) 83,5 783 73,4 688 645 604 566 531 498
Anlagen aulRerhalb der Ausschreibung in MW 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300
Biomasse

Doppelter Zubau in den Ausschreibungen in MW 300 400 400 400 400 400 400 400 400

Vergiitung (Euro/MWh) 177,3 1755 173,8 172,0 1703 168,6 166,9 1653 163,6
Sonstiges

Strompreis in Euro je MWh 30,00 30,00 30,00 30,00 30,00 3000 30,00 30,00 30,00
Marktwerte Unteres Szenario UNB

Quelle: eigene Berechnungen
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Tabelle 7-3: Szenario niedrig

Abweichung vom Regierungsszenario

Wind an Land

Zubau in den Ausschreibungen in MW 1400 1450 1450 1450 1450 1450 1450 1450 1450
Vergitung (Euro/MWh), jahrlich 3 Prozent sin- 47,8 46,4 45,0 43,6 42,3 41,1 39,8 38,6 37,5
kend

Volllaststunden 1800 1800 1800 1800 1800 1800 1800 1800 1800
Wind auf See

Zubau in den Ausschreibungen in MW 250 250 350 350 350 420 420
Vergitung(Euro/MWh), jahrlich 4 Prozent sin- 26,3 26,3 26,3 26,3 26,3 26,3 26,3
kend

Volllaststunden 4000 4000 4000 4000 4000 4000 4000 4000 4000

Solaranlagen

Zubau in den Ausschreibungen in MW (90% Reali- 270 270 270 270 270 270 270 270 270
sierung)

Vergutung (Euro/MWh) 53,0 538 546 554 562 571 579 588 59,7
Anlagen aulRerhalb der Ausschreibung in MW 1.230 1.230 1.230 1.230 1.230 1.230 1.230 1.230 1.230
Biomasse

Zubau in den Ausschreibungen in MW 75 100 100 100 100 100 100 100 100
Sonstiges

Strompreis in Euro je MWh 38,89 55,00 55,00 55,00 5500 5500 5500 5500 55,00
Marktwerte Oberes Szenario UNB

Quelle: Eigene Berechnungen

Fir die vier kostenrelevanten Technologien Windenergie an Land, Windenergie auf See, Solar-

energie und Biomasse wird der gesetzliche Ausbaupfad halbiert und verdoppelt. Eine Verdop-

pelung des Ausbaupfads kann mit einem Regierungswechsel oder dem politischen Willen, den

Ausbau zu beschleunigen und damit einen hoheren Prozentsatz an erneuerbaren Energien vor-
weisen zu kdnnen, legitimiert werden. Die Halbierung des Ausbaupfads kann dagegen der Tat-

sache Rechnung tragen, dass nicht genligend Gebote eingehen. Dies wurde bisher bei den
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Technologien Solar und Biomasse beobachtet wurde und flihrte zu einem Aufschub des Aus-
baupfades in das nachste Jahr. Wenn dann wieder nicht genligend Angebote eingehen, wird
der Ausbau weiterhin aufgeschoben und so weiter. Zudem kann argumentiert werden, dass

nicht alle bezuschlagten Gebote ihr niedriges Angebot realisieren kénnen.

Dariiber hinaus werden technologiespezifisch folgende Anderungen getitigt:

7.2.1 Windenergie an Land

Szenario Hoch:

Der angenommene Ausbau der Windanlagen auBerhalb der Ausschreibungen verandert sich
nicht, da ohnehin nur mit einem begrenzten Zubau gerechnet wird.

Fiir Anlagen, deren gesetzliche Werte innerhalb der Auktion ermitteln werden, kann sich auf-
grund des Entwicklungsstadiums der Windenergie an Land eine geringere Kostensenkung Gber
den betrachteten Zeitraum einstellen. Hier wird davon ausgegangen, dass sich der Zuschlags-
wert anstatt um 2 Prozent jahrlich nur um 1 Prozent verringert. Zudem wird als Ausgangswert
fir die Kostendegression nicht der Durchschnitt der bisherigen Gebote (Regierungsszenario)
verwendet, sondern der gesetzlich angelegte Hochstwert fiir 2017 von 6,3 Cent. Dies wird da-
mit begriindet, dass nach sehr niedrigen Ausschreibungsergebnissen 2017 das durchschnittlich
bezuschlagte Gebot bei den letzten Ausschreibungsterminen zu dem gesetzlichen Hochstwert
zu konvergieren scheint. Bei der letzten Ausschreibung lag es beispielsweise mit 6,2 Cent nur
knapp unter dem Héchstwert. Zudem muss bei einer Verdoppelung des Ausbaus damit ge-
rechnet werden, dass auch unglinstigere Standorte erschlossen werden, und die Kosten fir
Anlagenbetreiber hoher sind und deshalb auch Gebote knapp unter dem Hochstwert abgege-
ben werden.

Der Gesetzgeber schatzt konservativ, dass neue Windanlagen 2.200 Stunden im Jahr unter
Volllast laufen. Tatsachlich kénnen zukiinftige Anlagen deutlich bessere Werte erreichen. Hier
wird im Sinne der Referenzstandortbetrachtung von 2.600 ausgegangen, was eine Abschat-
zung auf Basis des Agora Energiewende-Rechners (2018) darstellt.

Szenario Niedrig:

Der angenommene Ausbau der Windanlagen aulRerhalb der Ausschreibungen verandert sich
gegenlber dem Referenzszenario nicht, da ohnehin nur mit einem begrenzten Zubau gerech-
net wird.

Auch der anzulegende Wert berechnet sich wie im Referenzszenario aus dem Durchschnitt der

bisher bezuschlagten Gebote, es werden aber auch die Gebote von 2017 in die Berechnung
mit einbezogen, in denen das durchschnittlich bezuschlagte Gebot geringer war. Somit ergibt
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sich flir 2018 ein anzulegender Wert von 4,83 Cent je kWh. Zudem wird mit 3 Prozent eine ho-
here Kostendegression als im Basisszenario erwartet. Da 2018 (2019) die Volllaststunden bei
geschatzt 1.774 (1816) liegen werden (R2B, 2017), wird im Szenario niedrig von Volllaststun-
den in der Hohe von 1.800 ausgegangen.

7.2.2 Wind Offshore

Szenario Hoch:

Fiir die sogenannten Ubergangsanlagen entsprechen die Angaben Branchenschitzungen und
werden insofern nicht variiert. Flir das obere Szenario wird jedoch angenommen, dass neue
Windparks Volllaststunden in dem Zeitraum bis 2027 bis zu 4.500 Stunden erreichen kdnnen,
was einer Schatzung des Agora Energiewende-Rechners (2018) fiir das Szenario hoch ent-
spricht. Der anzulegende Wert fiir die Verglitung des noch nicht bezuschlagten Ausbaus wird
im Szenario hoch auf den gesetzlich festgelegten Hochstwert festgelegt. Auch hier gilt, dass
beim letzten Ausschreibungstermin der hochste Zuschlagswert mit 9,8 Cent nur knapp unter
dem Hdéchstwert von 10 Cent lag und die Gebote durch das Lernen der Auktionsteilnehmer da-
her in Zukunft hoher sein werden. Der Hochstwert wird mit einer geringeren Kostensenkung
von 2 Prozent jahrlich fortgeschrieben.

Szenario Niedrig:

Die Halbierung des Ausbaus (und damit insgesamt etwa 2400 MW) ist hier nur schwer zu legi-
timieren, da bereits 3.100 MW fir den Ausbau ab 2021 bezuschlagt wurden. Allerdings fanden
sich darunter auch Angebote fiir 0,00 Cent, bei denen die Realisierung nicht gesichert ist. Der
anzulegende Wert der Vergltung entspricht dem durchschnittlichen Wert der bezuschlagten
Gebote. Fir die Volllaststunden wird 4.000 angenommen, da sie im Trendszenario der Mittel-
fristprognose zwischen 4.000 und 4.100 geschatzt werden (R2B, 2017).

7.2.3 Solaranlagen

Szenario Hoch:

Die Regierung plant einen Gesamtausbau von jahrlich 2.500 MW in der Solarenergie. Im Szena-
rio hoch wird dieser Ausbau auf 3.500 MW erhoht. Das bedeutet, dass auerhalb der Aus-
schreibungen 2.300 MW zugebaut werden, da der Zubau innerhalb der Ausschreibungen vom
Regierungspfad in Hohe von 600 MW auf 1.200 MW verdoppelt wird, wovon 100 Prozent rea-
lisiert werden. Da der Gesamtausbauplan um jahrlich 1.000 MW (berschritten wird, erhéht
sich die festgelegte monatliche Degression auf 1 Prozent, was als Korrekturmechanismus im
EEG angelegt ist und fiir die Prognose (ibernommen wird. Als anzulegender Wert fiir die Ver-
gltung wird im Szenario Hoch der gesetzlich festgelegte Hochstwert angenommen.
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Szenario Niedrig:

Hier wird der Zubau dauerhaft niedrig bei 1.500 MW gesehen. Der Zubau in den Ausschreibun-
gen halbiert sich auf 300 MW jahrlich, wovon 90 Prozent, also 270 MW realisiert werden und
der Zubau auflerhalb der Ausschreibungen betragt 1.230 MW. Als anzulegender Wert der Ver-
gltung wird der bisherige durchschnittliche Zuschlagswert benutzt, wahrend im Regierungs-
szenario von dem hochsten noch bezuschlagten Gebot ausgegangen wird. Da der Gesamtzu-
bau im Szenario Niedrig den anvisierten Zubau von 2.500 MW unterschreitet, steigt der anzu-
legende Wert laut Erneuerbaren-Energien-Gesetz 1,5 Prozent in einem Monat und bleibt in
den sonstigen Monaten konstant.

7.2.4 Biomasse

Szenario Hoch:

Der Ausbaupfad der Bundesregierung wird entsprechend verdoppelt. Darliber hinaus werden
fir die anzulegenden Werte die Hochstwerte fiir Bestands- (16,73 Cent) und Neuanlagen
(14,73 Cent) veranschlagt. Fir die Berechnung des mengengewichteten anzulegenden Wertes
wird wie im Basisszenario angenommen, dass sich die bezuschlagten Gebote aus 78% Be-
standsanlagen und 33% Neuanlagen zusammensetzen.

Szenario Niedrig:
Der Ausbaupfad der Bundesregierung wird entsprechend halbiert. Flr die anzulegenden
Werte wird wie im Basisszenario der Durchschnitt der bisherigen Auktionen verwendet.

7.2.5 Strompreise, Marktwerte und vermiedene Netznutzungsentgelte

Fiir die beiden Szenarien hoch und niedrig wird die Schatzung der Marktwertfaktoren im unte-
ren beziehungsweise im oberen Szenario der Mittelfristprognose (IE Leipzig, 2016) verwendet.

Einen erheblichen Einfluss auf die EEG-Umlage haben (iberdies die eigentlichen Strompreise.
Fir die Jahre 2019 bis 2027 werden konstant ein Hochpreis- und ein Niedrigpreispfad skizziert.
Fir das Szenario ,,hoch” wird mit 25 Euro ein etwas geringerer Wert als die niedrige Entwick-
lung des Strompreises des Agora Energierechners (2018) angenommen, welche von 30
Euro/MWh ausgeht. Fiir das Szenario niedrig wird das Referenzszenario des Agora Energier-
echners verwendet, welches eine Erhéhung des Strompreises auf 55 Euro/MWh vorsieht.

Beziiglich der vermiedenen Netznutzungsentgelte wird keine dem Basisszenario abweichende

Annahme getroffen, da der Abbau der vNE gesetzlich geregelt ist und keinen Spielraum fiir In-
terpretationen lasst.
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Abstract

The German EEG: A new cost forecast
Possible developments of the funding costs from 2019 to 2027

In the present study, the future development of the EEG costs is forecasted. The Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG) is the German law of promoting renewable energies. The expenses from
subsidizing renewable plants are apportioned to the German electricity consumers in the form
of the EEG-Umlage (EEG reallocation charge). The future costs of subsidizing renewable energy
plants, which result from the difference between the payments of the government to the oper-
ators and the revenues from feeding electricity from renewable sources into the grid, are esti-
mated in three scenarios. The three scenarios show that the peak of the costs of subsidizing
renewable energies and thus the peak of the EEG reallocation charge will be reached before
2027. Total annual subsidizing costs will rise until 2022 and decline over time from 2023 on-
wards in two of the three scenarios. The reason for the predicted cost decline from 2023 to 2027
is that, as of 2020, old installations, which are relatively expensive, drop out of the funding.
Further, the electricity price in those two scenarios is estimated to be higher than the current
one, which increases the state’s revenue from the renewable energy plants. Those effects are
reflected accordingly in the EEG reallocation charge. In the trend scenario, it will rise to 7.8 euro
cents in 2021 and fall slightly in the following years until it reaches 7.1 euro cents in 2027. How-
ever, due to the large number of parameters and the uncertainty regarding factors like the fu-
ture development of electricity demand, no reliable statement can be made on a long forecast
period. In particular, the price of electricity is hardly predictable. Nonetheless, it has a major
impact on the future level of the EEG reallocation charge.
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