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Kurzfassung

Dieses Gutachten untersucht die finanziellen Zahlungsstrome, die aus einer Fixierung der EEG-
Umlage auf einem nominalen Niveau von 6,5 €ct/kWh ab dem Jahr 2017 und einer Deckung
temporarer Finanzierungslliicken zwischen EEG-Differenzkosten und Umlageeinnahmen durch
Kreditaufnahme resultieren. Grundsatzlich werden im Rahmen des untersuchten Finanzie-
rungsmechanismus alle Ausgaben durch EEG-Férderung und Einnahmen aus EEG-Umlagen ei-
nem sogenannten Streckungsfonds zugefiihrt. Ubersteigen die Ausgaben die Einnahmen aus
der fixierten Umlage, erfolgt eine Kreditaufnahme zur Deckung der residualen Netto-
Auszahlungen. Sinken die Ausgaben unter die gedeckelten Einnahmen, konnen die iberschiissi-
gen Mittel zur Tilgung des Fonds eingesetzt werden. Die Entwicklung von Volumen und Tilgung
des Streckungsfonds sowie der entstehenden Finanzierungskosten werden fir drei verschiede-
ne Pfade des GroRhandelsstrompreises (MAX, TREND, MIN) untersucht. Im moderaten TREND
Szenario steigen die Strompreise von derzeit 3,18 €cty016/kWh bis zum Jahr 2050 auf
6 €cty016/kWh (MAX: 9,31 €cty016/kWh; MIN: 3,18 €cty016/kWh) an.

Die Ergebnisse zeigen, dass die jahrlichen EEG-Differenzkosten im TREND Szenario nach einem
kurzfristigen Anstieg wieder abfallen. Bis zum Jahr 2028 besteht eine Finanzierungsliicke, die
durch Kreditaufnahme gedeckt werden muss. Die kumulierte verzinste Kreditaufnahme erreicht
im Jahr 2029 ihr maximales Volumen bei 29,13 Mrd. EURg16. Im folgenden Jahr (ibersteigen die
Umlageeinnahmen erstmals die Differenzkosten; eine vollstandige Tilgung des Fonds ist bis zum
Jahr 2038 moglich. Die EEG-Umlage verbleibt bis zum Ende des Tilgungszeitraums auf dem fi-
xierten Niveau und reduziert sich im Folgejahr auf den zur Deckung der laufenden Differenzkos-
ten notwendigen Wert von 3,2 €ctyg16/kWh. Bis zum Jahr 2050 ermdglichen der kontinuierliche
Anstieg der Strompreise verbunden mit einem leichten Riickgang der Investitionskosten eine
weitere Absenkung der Umlage auf 2,4 €cty016/kWh trotz fortgesetztem Kapazitdtsausbau. Die
Finanzierungskosten als Summe der Zins- und Zinseszinszahlungen belaufen sich in diesem Sze-
nario auf 2,58 Mrd. EUR;g16.

MAX TREND MIN
Zeitpunkt max. Fondsvolumen 2023 2029 > 2100
Max. Fondsvolumen in Mrd. EUR3g16 5,83 29,13 in 2100: 699
Tilgungszeitpunkt 2026 2038 > 2100
Finanzierungskosten in Mrd. EURo16 0,10 2,58 bis 2100: 183

Eine Sensitivitatsanalyse zentraler Eingangsparameter zeigt, dass sowohl der GroRhandelss-
trompreis als auch die Marktwertfaktoren von Wind- und Solarenergie die Ergebnisse substan-
tiell beeinflussen, wahrend die Annahmen Uber die Entwicklung von Stromnachfrage und Real-
zinsen sich in geringerem Malde auf das maximale Fondsvolumen und den Tilgungszeitpunkt
auswirken.
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l. Ziele

a. Hintergrund

Der kontinuierliche Ausbau von Erzeugungsanlagen im Rahmen des Erneuerbare Energien Ge-
setzes (EEG) und sinkende GroBhandelsstrompreise waren in den vergangenen Jahren Haupt-
treiber eines kontinuierlichen Anstieges der EEG-Differenzkosten und damit der EEG-Umlage.
Im Jahr 2016 erreichte die EEG-Umlage mit 6,354 €ct/kWh ihren vorlaufigen Hochstwert (siehe
auch Abbildung 4). Die Mittelfrist-Prognose der Netzbetreiber (50 Hertz et al. 2015) geht bis
zumindest 2020 von einem weiteren Anstieg der EEG-Differenzkosten aus. Bei Annahme der
Beibehaltung der zurzeit geltenden Befreiungstatbestande wiirde dieser Anstieg der Differenz-
kosten zu einer weiteren Zunahme der EEG-Umlage fiihren. Die damit verbundene Zunahme
der Belastung des nicht-privilegierten Stromverbrauchs von Haushalten und Unternehmen hat
zu einer Diskussion in Politik, Gesellschaft und Wissenschaft (iber die Auswirkungen des EEG auf
die Wettbewerbsfahigkeit nicht-privilegierter Unternehmen und die Verteilungswirkungen auf
Haushaltsebene gefiihrt. Getrieben durch das Bestreben, die laufende Belastung durch die EEG-
Umlage nicht weiter ansteigen zu lassen, wurden im Laufe der letzten Jahre alternative Finan-
zierungsmechanismen entwickelt, welche eine starkere Streckung der Differenzkosten liber die

Zeit ermoglichen sollen (siehe z.B. Matthes et al. 2014).

Das ifo Institut wurde im September 2016 vom Bayerischen Staatsministerium fiir Wirtschaft
und Medien, Energie und Technologie beauftragt, die direkten finanziellen Implikationen zu
untersuchen, die sich bei einer bestimmten Ausgestaltungsvariante einer solchen zeitlichen
Streckung der Finanzierungskosten ergeben. Es handelt sich bei dieser Variante um die Kombi-
nation einer Fixierung der EEG-Umlage auf einem Niveau von 6,5 €ct/kWh und einer Finanzie-
rung der residualen Deckungsliicke Uiber einen sogenannten Streckungsfonds, welcher sich tber
KfW-Kredite finanziert. Eine sukzessive Tilgung des Fonds ist moglich, sobald die Einnahmen aus

der fixierten EEG-Umlage die jahrlichen Differenzkosten tbersteigen.

b. Untersuchungsrahmen

Das vorliegende Gutachten beschrankt sich auf die Analyse der Zahlungsstrome und Finanzie-
rungskosten, welche aus der skizzierten Fondslosung im Vergleich zum herkémmlichen EEG-
Finanzierungsmechanismus resultieren wiirden. Im Rahmen des Gutachtens wird weder auf die
okonomische Rechtfertigung und Effizienz des vorgeschlagenen Streckungsfonds noch auf die

juristischen Implikationen einer Fondslésung eingegangen.! Ebenso werden andere mégliche

Y Fur einen Uberblick tber entsprechende Rechtfertigungsansatze siehe z.B. Matthes et al. (2014) und
Matschoss/Topfer (2015).



Ansatze zu einer Reform des EEG-Finanzierungsmechanismus (wie z.B. eine Steuerfinanzierung

oder alternative Designs eines Streckungsfonds) nicht in die Betrachtung einbezogen.

c. Aufgabenstellung und Vorgehensweise

Das vorliegende Gutachten untersucht die finanziellen Wirkungen einer partiellen Vorfinanzie-
rung des Ausbaus erneuerbarer Energien (iber Kreditaufnahme. Grundsatzlich werden im Rah-
men des untersuchten Finanzierungsmechanismus alle in einem Kalenderjahr anfallenden Aus-
gaben durch EEG-Foérderung (z.B. Einspeisevergiitungen und Marktpramien) und Einnahmen
(z.B. Borsenerlose aus dem Verkauf des geforderten Stroms) einem Fonds zugefiihrt. Dieser
Fonds wird im Folgenden als Streckungsfonds bezeichnet. Die Ho6he der EEG-Umlage wird ab
2017 auf einem Niveau von (nominal) 6,5 €ct/kWh festgeschrieben. Damit wird ein Teil der ga-
rantierten Vergltungszahlungen wie bisher durch die Verteilung der Differenzkosten auf den
nicht-privilegierten Stromverbrauch des gleichen Jahres finanziert. Wenn die Einnahmen aus
der fixierten Umlage nicht ausreichen, um die Ausgaben desselben Jahres zu decken, erfolgt
eine Kreditaufnahme Uber die KfW zur Finanzierung der residualen Netto-Auszahlungen. Das
Fondsvolumen steigt damit durch die laufende Kreditaufnahme sowie Zinszahlungen auf die
Kreditaufnahme vergangener Jahre an, solange die laufenden Einnahmen aus der fixierten Um-
lage geringer sind als die laufenden Ausgaben. Sinken die Ausgaben unter die gedeckelten Ein-
nahmen, werden die Giberschissigen Mittel zur Tilgung des Fonds eingesetzt. Sobald der Fonds
vollstandig getilgt ist, erfolgt die Senkung der EEG-Umlage auf den zur Deckung der laufenden

EEG-Differenzkosten notwendigen Wert.

Die dargestellte Fragestellung wird mit Hilfe einer zweistufigen Vorgehensweise untersucht
(siehe Abbildung 1). Stufe 1 prognostiziert die zukiinftige Entwicklung des EEG-Kontos und der
EEG-Differenzkosten (siehe Abbildung 1, unten). In Stufe 2 wird das oben beschriebene Fonds-

konzept implementiert (siehe Abbildung 1, oben).

In Stufe 1 wird der zukiinftige Kapazitatsausbau von EEG-Technologien als Basis fur Verglitungs-
zahlungen und Vermarktungseinkiinfte prognostiziert. So wird aus den bestehenden Erzeu-
gungsanlagen, dem zukiinftigen Zubau an Erzeugungskapazitaten und den technologiespezifi-
schen Kapazitatsfaktoren der Erzeugungsmix aus EEG-Technologien berechnet. Zusatzlich wer-
den die bestehenden und zukiinftigen Verglitungsanspriiche und -zahlungen an Anlagenbetrei-
ber bestimmt. Diese beiden Komponenten erlauben die Berechnung der gesamten Verglitungs-
zahlungen in jeder Periode. Analog dazu kénnen, unter Zugrundelegung von Annahmen Uber
die Entwicklung der zukiinftigen GroRhandelsstrompreise und Marktwertfaktoren, die Ver-
marktungseinkinfte aus der Stromerzeugung von EEG-Anlagen abgeschatzt werden. Aus der
Differenz von jahrlichen Vergltungszahlungen und Vermarktungseinkiinften resultiert der Fehl-
betrag des EEG-Kontos. Dieser kann liber Einnahmen aus der EEG-Umlage und Kreditaufnahme

gedeckt werden.



In Stufe 2 wird zunéachst die ‘natirliche’ EEG-Umlage in €ct/kWh berechnet, welche sich aus der
Verteilung des Fehlbetrages auf die nicht-privilegierte Stromnachfrage ergibt. Gleichzeitig wer-
den die Einkiinfte aus einer festen EEG-Umlage von 6,5 €ct/kWh berechnet und der Streckungs-
fonds implementiert. Unter Annahme der erwarteten Zinskonditionen und Inflation werden die
zeitliche Entwicklung des Fonds, das maximale Fondsvolumen, der mogliche Tilgungszeitpunkt
und die entsprechenden Finanzierungskosten berechnet.

EEG-Fonds
Fondsvolumen
in Periode

EEG-Konto

Borsenerlose

Abbildung 1: EEG-Konto und —Fonds im Falle einer Unterdeckung
Quelle: Eigene Darstellung

Der zentrale Betrachtungszeitraum dieses Gutachtens sind die Jahre 2017 — 2050, wobei die
zugrunde liegenden Berechnungen bis zum Jahr 2100 weitergefiihrt wurden. Da der anvisierte
Anteil erneuerbarer Energien allerdings bereits im Jahr 2050 erreicht wird und die Modellpara-
meter aufgrund der schweren Prognostizierbarkeit nach dem Jahr 2050 hinaus konstant gehal-
ten wurden, ergeben sich keine grundlegend neuen Erkenntnisse aus der Betrachtung bis 2100.
Daher wird grundsatzlich auf die Prasentation der Resultate aus den Jahren 2051 bis 2100 ver-

zichtet und nur wenn sinnvoll auf die entsprechenden Ergebnisse verwiesen.

Es wird zwischen den EEG-relevanten Stromerzeugungstechnologien aus Solarenergie, Wind-
kraft, Biomasse, Geothermie, Wasserkraft, Klargas, Grubengas und Deponiegas unterschieden.
Die Ziele fiir den Anteil der erneuerbaren Energie an der Bruttostromerzeugung gelten als bin-
dende politische Rahmenbedingungen (EEG 2017, § 1). Dadurch muss der Anteil der erneuerba-
ren Energien im Jahr 2025 40 — 45 %, im Jahr 2035 50 — 60 % und im Jahr 2050 liber 80 % betra-

gen.



Die bestehende Fragestellung wird fiir drei verschiede Pfade des GroRBhandelsstrompreises un-
tersucht (Szenario MIN, TREND und MAX). Die Berechnungen werden sowohl in realen als auch
in nominalen Werten durchgefiihrt. Die realen Werte werden in Euro des Jahres 2016 angege-
ben (EURyg16).

II. Annahmen

a. Marktentwicklung

Entwicklung von Kapazitéitszubau und AufSerbetriebnahmen

Die bestehende Erzeugungskapazitat von EEG-Technologien zum 31.12.2015 basiert auf den
Anlagenstammdaten der Ubertragungsnetzbetreiber (50Hertz et al. 2016). Die Erzeugungskapa-
zitdt der einzelnen Erzeugungsanlagen wurden nach Technologie, Nennleistung und Installati-
onsjahr aufsummiert und zu Kohorten gruppiert. Tabelle 11 (in Anhang A) zeigt die Nennleis-

tung zum 31.12.2015 nach Technologie und Kohorte.

Fiir die vorliegende Fragestellung wird angenommen, dass in zukinftigen Perioden weiterhin
Erzeugungskapazitat fir Solarenergie, Windenergie an Land und auf See und Biomasse zuge-
baut wird. Der Kapazitatszubau nach Technologie ab dem Jahr 2016 basiert auf den Ausbaupfa-
den aus dem EEG 2014 (§ 3) und EEG 2017 (§ 4).

Solarenergie: Die neuinstallierte Nettokapazitat fir Solarenergie betragt ab dem Jahr 2016
2 500 MW. Jedoch wird angenommen, dass die 52 GW Obergrenze fiir die installierte
Leistung aus der EEG Novelle 2012 (§ 20b) langfristig bindend ist. Diese greift entspre-
chend des im EEG vorgesehenen Zubaupfades ab dem Jahr 2021. Dadurch kommt es ab
dieser Periode nur zu einem Nettozubau von 40 MW aufgrund der verbesserten Effizienz
neuer Erzeugungskapazitiaten im Vergleich zu den AuBerbetriebnahmen im jeweiligen
Jahr.

Windenergie: Fir Windenergie an Land wird gema EEG 2014 (§ 3) ein Nettozubau von
2 500 MW im Jahr 2016 und gemals EEG 2017 (§ 4) ein Bruttozubau von 2 800 MW fur
2017 — 2019 sowie ein Bruttozubau von 2 900 MW ab 2020 angenommen. Neue Kapazitat
flir Windenergie auf See wird bis 2030 so zugebaut, dass die im EEG 2014 (§ 3) vorgese-
hene installierte Leistung von 6 500 MW im Jahr 2020 und 15 000 MW im Jahr 2030 er-
reicht wird. Ab dem Jahr 2025 wird die jahrliche neuinstallierte Leistung fiir Windenergie
an Land und auf See bis 2050 gesteigert, um die aktuellen Ziele aus dem EEG 2017 (§ 1)
flir den Anteil der erneuerbaren Energie an der Bruttostromerzeugung der Jahre 2035
(50-60 %) und 2050 (80 %) zu erreichen. Der jahrliche Bruttozubau wird so sukzessive auf
4 300 MW fir Windenergie an Land und 2 000 MW fiir Windenergie auf See gesteigert.
Ab dem Jahr 2050 bleibt die installierte Leistung fiir beide Technologien konstant.



Biomasse: Der Bruttozubau der Kapazitdt fir die Stromerzeugung aus Biomasse betragt
100 MW in 2016, 150 MW in 2017-2019 und 200 MW ab dem Jahr 2020 und verharrt

langfristig auf diesem Niveau.

Wasserkraft, Deponiegas, Klédrgas und Grubengas: Fiir diese Technologien wird kein Zubau an-
genommen. Dies ist vor allem auf das ausgeschopfte Potential des jeweiligen Energietra-

gers zurtickzufihren.

Es wird angenommen, dass bestehende und neue Erzeugungskapazitat fur Solarenergie, Wind-
energie an Land und auf See, Bioenergie, Deponiegas, Klargas und Grubengas eine Lebensdauer
von 21 Jahren hat und somit der Forderdauer aus dem EEG entspricht. Fiir die Technologien

Wasserkraft und Geothermie wird keine Lebensdauer angenommen.

Kapazitéitsfaktoren

Die Kapazitétsfaktoren1 fiir die bestehenden Kohorten und die neuinstallierte Kapazitat in 2016
entsprechen fiir alle Technologien den beobachteten Werten fiir das Jahr 2015 (50Hertz et al.
2016, BMWi 2015). Fir die regelbare Erzeugungstechnologien Biomasse, Geothermie, Deponie-
gas, Klargas und Grubengas wird dieser Wert auch fir alle zukiinftigen Kohorten angenommen.
Fir Solarenergie und Windenergie an Land und auf See wird aufgrund von technologischem
Fortschritt eine Steigerung der Kapazitatsfaktoren erwartet. Fir Solarenergie wird geschatzt,
dass der Kapazitatsfaktor auf 12,5 % in 2025, 15 % in 2035 und 17,5 % in 2050 steigt (AWS Tru-
epower 2015). Der Kapazitatsfaktor fir Windenergie an Land erreicht ein Niveau von 25 % in
2025, 27,5 % in 2035 und 30 % in 2050. Fir die Effizienz von Windenergie auf See werden Wer-
te von 42,5% in 2025, 45 % in 2035 und 47,5 % in 2050 angenommen. Fehlende Werte fir zu-
kiinftige Kohorten werden durch lineare Interpolation berechnet.

Stromnachfrage

Die Annahmen fir die Entwicklung der Nettostromnachfrage und des nicht-privilegierten Letzt-
verbrauchs bis zum Jahr 2020 wurden aus Fraunhofer (2015), einem wissenschaftlichen Gutach-
ten fir die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber, ibernommen. Der Verlauf der Nettostrom-
nachfrage ab 2020 bis 2050 entspricht den Werten aus dem Trendszenario der Energierefe-
renzprognose 2014 (Prognos, EWI, GWS 2014). Der nicht-privilegierte Letztverbrauch ist an die-
sen Pfad gekoppelt und entspricht langfristig dem fiir 2020 prognostizierten Anteil an der Net-
tostromnachfrage (69,5 %). Die Werte fiir die zukiinftige Bruttonachfrage wurden ebenfalls aus
dem Trendszenario der Energiereferenzprognose entnommen. Tabelle 1 zeigt den zeitlichen
Verlauf von Brutto- und Nettostromnachfrage, nicht-privilegiertem Letztverbrauch und EEG-
Strommenge.

! Der Kapazitatsfaktor entspricht den relativen Volllaststunden, d.h. dem Verhéltnis der absoluten Zahl der Voll-
laststunden zu den 8 760 Stunden eines Jahres.



2016 2020 2030 2040 2050

Bruttostromnachfrage 589,6 577 559 546 554
Nettostromnachfrage 511,6 505,6 490 485 487
nicht-privilegierte Nachfrage 356,1 351,4 340,6 337,1 338,5
EEG-Strommenge 176 216 268 345 433

Tabelle 1: Hohe von Brutto- , Nettostromnachfrage und nicht-privilegierter Nachfrage (in TWh)
Quelle: Fraunhofer (2015), Prognos, EWI, GWS (2014), ifo Institut

GrofShandelsstrompreise

Der GroBhandelsstrompreis spielt fir die Hohe der EEG-Differenzkosten eine entscheidende
Rolle. Aus diesem Grund wurde mit dem Auftraggeber vereinbart, dass die vorliegende Frage-
stellung anhand von drei Strompreisszenarien (MIN, TREND, MAX) untersucht wird. Das Szena-
rio MIN bildet das untere Spektrum der realen Strompreisentwicklung ab. Fiir diesen Fall wird
angenommen, dass der reale GrolRhandelsstrompreis langfristig auf dem heutigen Niveau ver-
bleibt. Hierfir wird der durchschnittliche Spot-Preis aus dem Jahr 2015 in H6he von
0,0317EUR016/kWh angesetzt (EPEX 2016). Der Preisverlauf fiir das MAX Szenario entspricht
der Prognose aus dem Trendszenario der Energiereferenzprognose 2014 (Prognos, EWI, GWS
2014). Da die Entwicklung dieses Preispfades im Vergleich zu dem heutigen Preisniveau einen
sehr starken Anstieg darstellt, wird zusatzlich ein mittlerer Preispfad (Szenario TREND) in die
Betrachtung einbezogen. Nach dem Szenario TREND steigt der GroRBhandelsstrompreis vom
heutigen Preisniveau linear auf einen Wert von 0,06 EURg16/kWh in 2050 an.

2016 2020 2030 2040 2050
MAX 0,0317 0,0449 0,0717 0,0888 0,0931
TREND 0,0317 0,0351 0,0434 0,0517 0,0600
MIN 0,0317 0,0317 0,0317 0,0317 0,0317

Tabelle 2: Entwicklung des GroBhandelsstrompreises nach Szenario (in EUR5q;¢/kWh)
Quelle: Prognos, EWI, GWS (2014), EPEX (2016), eigene Berechnungen

Marktwertfaktoren

Der Marktwert gibt den durchschnittlichen Bérsenstrompreis an, zu dem der Strom aus ver-
schiedenen Technologien beim Zeitpunkt seiner Einspeisung vergilitet wird.

Fiir regelbare erneuerbare Erzeugungstechnologien wird angenommen, dass der Marktwert
dem durchschnittlichen Boérsenstrompreis entspricht und der Marktwertfaktor somit bei 1 liegt.
Bei den intermittierenden Erzeugungstechnologien Solar- und Windenergie wird der Marktwert
durch das Zusammenspiel von erzeugter Strommenge und Nachfrage bestimmt.

Fiir den Zeitraum von 2016-2020 greift dieses Gutachten auf Schatzungen tber die Entwicklung
der Marktwertfaktoren fir Solarenergie und fir Windenergie auf See und an Land in Energy
Brainpool (2015) zuriick. Fiur die Jahre 2021 und 2022 wird angenommen, dass sich der fallende
Trend der Marktwertfaktoren weiter fortsetzt. Die weitere Entwicklung der Marktwertfaktoren
ist aufgrund der Vielfalt der Einflussfaktoren nur schwer zu prognostizieren (z.B. Flexibilisierung



der Nachfrage, Zubau von Speicherkapazitat, nationaler und internationaler Netzausbau, Au-
Berbetriebnahme von Grundlastkraftwerken). Aus diesem Grund werden die Marktwertfakto-
ren der Folgejahre auf dem Niveau des Jahres 2022 konstant gehalten und fir alle zukiinftigen
Perioden iibernommen. Tabelle 3 gibt eine Ubersicht iber die Entwicklung der Marktwertfakto-

ren.

2016 2018 2020 ab 2023
Solarenergie 0,98 0,93 0,85 0,74
Windenergie an Land 0,88 0,82 0,75 0,63
Windenergie auf See 0,98 0,96 0,94 0,91

Tabelle 3: Marktwertfaktoren fiir intermittierende Erzeugungstechnologien
Quelle: Energy Brainpool (2015)

Zinsen fiir KfW-Kredite

Es wird angenommen, dass dem Betreiber des Streckungsfonds (beispielsweise die 6ffentliche
Hand oder Ubertragungsnetzbetreiber) bei der KfW Zinskonditionen gewahrt werden, die durch
die Nominalzinssatze (Kupons) auf 10- und 30-jahrige Bundesanleihen approximiert werden
konnen. Seit 2014 wurden siebenmal 10-jahrige Bundesanleihen ausgegeben, deren durch-
schnittliche nominale Verzinsung bei ca. 0,9 % lag. 30-jahrige Bundesanleihen wurden in diesem
Zeitraum einmalig im Jahr 2014 ausgegeben. Die nominale Verzinsung dieser 30-jahrigen Anlei-
he lag bei 2,5 %. In diesem Gutachten wird entsprechend von einem nominalen Zinssatz von
1,5 % im Jahr 2017 ausgegangen. Da das derzeitige Zinsniveau deutlich unter dem durchschnitt-
lichen Niveau des letzten Jahrzehnts liegt, wird angenommen, dass sich das Zinsniveau langsam
aber stetig erholt und im Jahr 2030 sein langfristiges Niveau von 3% erreicht.

Inflation

Die Inflationsrate in Deutschland lag in den letzten Jahren bestandig unter dem Inflationsziel
der Europaischen Zentralbank (2%). Unter Beriicksichtigung dieser Tatsache wird in diesem
Gutachten angenommen, dass die deutsche Inflationsrate auch im Jahr 2017 unter der europai-
schen Zielmarke liegen wird. Entsprechend der Prognose des ifo Instituts (ifo 2015) wird mit
einer Inflationsrate von 1,5 % im Jahr 2017 gerechnet. In den Folgejahren steigt die Inflationsra-
te linear auf 2 % im Jahr 2025 an, da langfristig nicht davon ausgegangen werden kann, dass
Deutschland das Inflationsziel der EZB systematisch verfehlt. Ab 2025 verbleibt die Inflationsra-
te auf einem Niveau von 2%.



b. Vergiitungszahlungen

Grundlagen: Vergiitung bestehender und neuinstallierter Erzeugungskapazitéten

Flr die Abschatzung der Vergilitungsanspriiche von Anlagenbetreibern in zukiinftigen Perioden
wird zwischen bereits bestehenden Anlagen sowie kurz- und langfristig zugebauten Erzeu-
gungsanlagen unterschieden.

Die nominalen Verglitungssatze fir bestehende Anlagen wurden aus dem Stromeinspeisegesetz
(StrEG) und den EEG-Fassungen von 2000 bis 2014 entnommen. Den Kohorten 1997 bis 2000
liegt das StrEG aus dem Jahr 1994 zugrunde. Fir Anlagen, die zwischen 2000 und 2003 in Be-
trieb gegangen sind, gilt das EEG 2000. Mithilfe der Verglitungssatze und der festgeschriebenen
Degressionssatze wurden die Einspeisetarife fur die jeweiligen Jahre bestimmt.

Eine analoge Vorgehensweise wurde fiir die Kohorten 2004-2008 (EEG 2004) und 2009-2011
(EEG 2009), 2012-2014 (EEG 2012), 2015-2016 (EEG 2014) gewihlt.

Direktvermarktung

Seit dem EEG 2012 besteht fir Anlagenbetreiber die Moglichkeit zur Direktvermarktung des
selbsterzeugten Stroms. Der Anteil des direkt vermarkteten Stroms ist flr die Abschatzung der
zukunftigen Differenzkosten aufgrund der Zahlung der sogenannten Managementpramie rele-
vant. Im Rahmen der Direktvermarktung verkaufen die Anlagenbetreiber ihren erzeugten Strom
selbst zum aktuellen GrofRhandelsstrompreis und erhalten zusatzlich eine Marktpramie, welche
sich aus der Differenz zwischen fixer Einspeisevergitung und einem energietragerspezifischen
Monatsmarktwert zuziglich einer Managementpramie berechnet. Im Rahmen dieses Gutach-
tens wird angenommen, dass die Marktpramie im Durchschnitt den Differenzkosten, die sich im
Falle der fixen Einspeiseverglitung ergeben, plus Managementpramie entspricht. Mit dem EEG
2014 wurde festgelegt, dass Erzeugungskapazitdten mit einer Nennleistung > 500 kW verpflich-
tend in die Direktvermarktung wechseln missen. Flr das Jahr 2016 wurde diese Grenze auf
100 kW herabgesetzt. Die Abschatzung des zuklnftigen Erzeugungsanteils, der direkt vermark-
tet wird, entspricht den Werten aus der Mittelfristprognose fiir die deutschen Ubertragungs-
netzbetreiber (P3 Energy 2015).

Aufgrund ihrer relativ geringfligigen Bedeutung wurde die sogenannte Flexibilitatspramie fir
Betreiber von Biogasanlagen, die ihren Strom direkt an der Strombdrse vermarkten, im Rahmen
des Gutachtens nicht beriicksichtigt (Schatzung fiir 2016: 21 Mio €, BMW!I 2015).

Vergiitung von Windenergie an Land: Referenzertragsmodell

Die Vergltung fiir Windenergie an Land teilt sich ab dem EEG 2000 in die Anfangsvergiitung fir
die ersten Betriebsjahre und die Grundvergitung fiir die verbleibenden Jahre auf. Die Dauer
der Anfangsverglitung wird im Rahmen des Referenzertragsmodells berechnet. Fiir das vorlie-
gende Gutachten wird angenommen, dass die Anfangsverglitung flir Windenergie an Land pau-
schal fiir 18 Jahre ausbezahlt wird. Diese Schatzung basiert auf der Verteilung der Standortqua-
litdt von Windenergieanlagen an Land aus Deutsche WindGuard (2015). Somit greift die Grund-
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vergltung fir die letzten drei Jahre der Vergiitung im Rahmen des EEG. Diese Annahme gilt
auch fir jlingere Kohorten. Seit dem EEG 2012 erhalten Erzeugungsanlagen mit einer Nennleis-
tung < 50 kW die Anfangsvergiitung flir den gesamten Forderzeitraum.

Vergtitung von Windenergie auf See: Basismodell und Stauchungsmodell

Seit dem EEG 2009 gelten unterschiedliche Verglitungsmodelle fiir die Férderung von Wind-
energie an Land und auf See. Das Vergitungsschema fiir Windenergie auf See kennt ebenfalls
die Unterscheidung in Anfangsvergiitung und Grundvergitung. Im EEG 2009 wird die Anfangs-
verglitung mindestens fir 12 Jahre gewahrt. Diese Dauer kann sich durch die Distanz des Anla-
genstandortes zur Kiste und die jeweilige Wassertiefe verlangern. Jedoch wird angenommen,
dass die Anfangsvergitung fir diese Kohorten pauschal flir 12 Jahre gewahrt wird. Mit dem
EEG 2012 wurde zwischen Basismodell und Stauchungsmodell fiir die Verglitung von Wind-
energie auf See unterschieden. Das Stauchungsmodell beinhaltet eine erhéhte Anfangsvergi-
tung, die jedoch fir einen kirzeren Zeitraum von 8 Jahren gewahrt wird. Fir die Kohorten ab
dem Jahr 2012 wird angenommen, dass die Anlagenbetreiber das Stauchungsmodell wahlen.

Vergiitung von neuinstallierten EEG-Anlagen ab dem Jahr 2017

Fiir neu zugebaute Erzeugungskapazitaten aus Solarenergie und Biomasse wird angenommen,
dass die Vergiitungssatze nach dem Degressionsplan des EEG 2017 fiir Anlagen, die bis zum Jahr
2029 neuinstalliert werden, Gliltigkeit haben. Neue Erzeugungsanlagen fir Windenergie auf See
werden bis 2019 weiterhin lber das Stauchungsmodell und die Anfangs- und Grundverglitungs-
satze aus dem EEG 2017 vergltet. Nach dem EEG 2017 werden die Verglitungsanspriiche neuer
Erzeugungsanlagen fiir Windenergie an Land ab 2017 komplett Gber Auktionsverfahren ermit-
telt. Es wird angenommen, dass dies ab 2020 auch fir Windenergie auf See und ab 2030 auch
flir Solarenergie und Biomasse gilt. Zur Abschatzung der Auktionsgebote nach Technologie und
Kohorte werden die zukiinftigen Stromgestehungskosten herangezogen (siehe nachfolgender
Absatz).

Stromgestehungskosten

Die fur das Gutachten relevanten Stromgestehungskosten beinhalten die gesamten variablen
und fixen Kosten, die im Laufe des Amortisationszeitraums einer Erzeugungsanlage anfallen.
Diese werden auf die erzeugte Strommenge umgelegt. Die Stromgestehungskosten in

EUR016/kWh berechnen sich wie folgt:

A
lot Eferryiy
n Q¢
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Die Kosten setzen sich aus den anfanglichen realen Investitionskosten I, und den jahrlichen

LCOE =

realen Kosten A; (z.B. Brennstoff- und Wartungskosten) zusammen. Sowohl die jahrlichen Kos-
ten als auch die jahrlich erzeugte Strommenge Q; werden mit dem realen kalkulatorischen Zins-
satz i; abdiskontiert. Fir die Eingangsparameter wurden folgende Annahmen getroffen:



Die realen Werte der zukiinftigen Investitionskosten [, fiir Erneuerbare-Energien-Anlagen bis
2050 wurden aus Schroder et al. (2013) entnommen. Danach ergeben sich folgende Werte:

2020 2030 2040 2050
Solarenergie 813 650 512 461
Windenergie an Land 1344 1281 1222 1165
Windenergie auf See 2972 2716 2482 2269
Biomasse 2547 2394 2250 2115

Tabelle 4: Investitionskosten fiir Erneuerbare-Energien-Anlagen (in EUR,q.6/kW)
Quelle: Schroder et al. (2013)

Die Schatzung der realen jahrlichen Kosten A; nach Technologie basieren ebenfalls auf
Schroder et al. (2013). Hier wird keine zeitliche Dynamik angenommen. Daraus ergeben sich die
folgenden Kostenannahmen fiir alle Perioden:

Solarenergie Windenergie an Land Windenergie auf See Biomasse

27,1 37,94 86,71 108,39

Tabelle 5: Jahrliche Betriebskosten (in EUR,g,5/kW/a)
Quelle: Schroder et al. (2013)

Fiir Stromerzeugung aus Biomasse fallen zusatzliche Brennstoffkosten an. Hier wird ein realer
Wert von 0,0308 EUR,016/kWh angesetzt (Kost et al. 2013).

Die Schatzung der erzeugten Strommengen Q; nach Kohorte entspricht den Volllastsunden, die
sich aus den eingangs dargestellten Kapazitatsfaktoren ergeben.

Als Amortisationszeit n wurde fiir alle Technologien eine Dauer von 16 Jahren angesetzt. Dieser
Zeitrahmen spiegelt eine gewisse Renditeerwartung der Anlagenbetreiber wider und vermeidet
gleichzeitig, dass die Stromgestehungskosten unterschatzt werden.

Der reale kalkulatorische Zinssatz i, fiir die einzelnen Erzeugungstechnologien wird von der
durchschnittlichen technologiespezifischen Finanzierungsstruktur (Anteile von Fremd- und Ei-
genkapital), der Hohe der Fremdkapitalzinsen und der erwarteten Eigenkapitalrendite beein-
flusst. Fir dieses Gutachten werden die technologiespezifischen Zinssatze aus Kost et al. (2013)
verwendet. Es wird angenommen, dass sich die Marktpenetration von Windenergie auf See in
den kommenden Jahren noch weiter verstarkt und technologische Risiken damit sinken. Ent-
sprechend fallt der kalkulatorische Zinssatz bis zum Jahr 2030 und verbleibt danach auf diesem
Niveau. Fur alle anderen Technologien bleibt der kalkulatorische Zinssatz konstant. Tabelle 6
zeigt die verwendeten Zinssatze nach Technologie.

Solarenergie Windenergie an Land Windenergie auf See Biomasse

2,8% 3,8% 7,7 % (6,7 %) 4,1%

Tabelle 6: Kalkulatorische Zinssatze fiir erneuerbare Energien Anlagen
Quelle: Kost et al. (2013)
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Unter Verwendung der aufgefiihrten Eingangsparameter ergeben sich die in Tabelle 7 darge-
stellten Stromgestehungskosten.

2020 2030 2040 2050
Solarenergie 0,0937 0,0652 0,0490 0,0418
Windenergie an Land 0,0775 0,0638 0,0572 0,0523
Windenergie auf See 0,1103 0,0951 0,0851 0,0759
Biomasse 0,0862 0,0840 0,0819 0,0799

Tabelle 7: Stromgestehungskosten (in EURg;6/kWh)
Quelle: ifo Institut

lll. Entwicklung des Kapazitats- und Erzeugungsmixes

Abbildung 2 zeigt die aus den getroffenen Annahmen und Prognosen resultierende Entwicklung
des Erzeugungsmixes und der Erzeugungsmengen der unter dem EEG gefdrderten erneuerba-
ren Energien bis 2050. Die blass eingefarbten Flachen zeigen die Erzeugung aus bestehenden
Kapazitaten an, wogegen die librigen Flachen die Erzeugungsmengen aus neu zugebauten Ka-
pazitdten abbilden. Das Erzeugungsziel von 80 % der Bruttostromerzeugung wird erreicht und
erfahrt nach diesem Zeitpunkt einen weiteren gemaRigten Anstieg bis auf 86 % im Jahr 2063
(nicht abgebildet). Dieser weitere Anstieg ergibt sich, wie bereits beschrieben, aufgrund der
verbesserten Effizienz neuer im Vergleich zu alten Erzeugungskapazitaten. Fir die Zielerrei-
chung werden ebenfalls Wasserkraftwerke bericksichtigt, die nicht durch das EEG vergitet
werden. Abbildung 2 zeigt nicht die Erzeugungsmengen dieser Kraftwerke.
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Abbildung 2: Entwicklung der Stromerzeugung aus EEG-Technologien (in TWh)
Quelle: BMWi (2015), ifo Institut
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Abbildung 3 zeigt die Entwicklung der Erzeugungskapazititen, welche Abbildung 2 zugrunde
liegt. Aufgrund der Annahme, dass die 52 GW Ausbaugrenze fir Solarkraftwerke langfristig gilt,
wird der zukiinftige Erzeugungs- und Kapazitatsmix von Windkraft dominiert. Dadurch erreicht
Solarenergie nur einen Anteil von 8 % und 12 % an der Bruttostromerzeugung in 2030 bzw. ab
2050. Windenergie an Land hingegen erreicht einen Anteil von 20 % in 2030 und 34 % in 2050.
Zusatzlich steuert Windenergie auf See einen Erzeugungsanteil von 11 % und 23% in den jewei-
ligen Jahren bei.
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Abbildung 3: Entwicklung der Erzeugungskapazitdten (in GW)
Quelle: 50Hertz et al. (2016), ifo Institut

IV. Entwicklung der Zahlungsstrome

Die im Folgenden prasentierte Entwicklung der wichtigsten Zahlungsstréme mit und ohne Im-
plementation eines Streckungsfonds wird, soweit nicht anders gekennzeichnet, in inflations-
bereinigte Werten angegeben, bezogen auf das Basisjahr 2016. Die Umrechnung der realen in
nominale Werte kommt einer Skalierung der Ergebnisse gleich, fihrt aber zu keiner qualitativen
Anderung hinsichtlich, beispielsweise, des Tilgungszeitpunktes eines Streckungsfonds. Abbil-
dungen und Tabellen, welche die Entwicklung der nominalen Werte widerspiegeln, finden sich
im Anhang B zu diesem Gutachten. Es sei darauf verwiesen, dass die Betrachtung der nomina-
len Werte zu einer Fehleinschatzung zukunftiger Belastungen fiihren kann, da eine Erhéhung
von Ausgabenstrémen aufgrund von Inflation keine Anderung der realen Belastung widerspie-
gelt.
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a. EEG-Differenzkosten und EEG-Umlage ohne Fondslosung

Die Entwicklung der inflationsbereinigten Differenzkosten ist in allen drei Szenarien von einem
anfanglichen Anstieg gekennzeichnet. Im TREND Szenario erreichen die Differenzkosten im Jahr
2020 ihr Maximum bei 24,38 Mrd. EURy916. Langfristig wird ein Niveau von 15,92 Mrd. EURg16
in 2030 bzw. 8,11 Mrd. EUR,036 in 2050 erreicht. Die Kostenentwicklung im MAX Szenario zeich-
net sich durch einen Maximalwert im Jahr 2018 aus (23,19 Mrd. EURg1¢) und fallt bis 2050 auf
einen negativen Wert ab. Somit wiirden die Einnahmen aus der Vermarktung der EEG-
Strommengen die Vergutungszahlungen ab dem Jahr 2042 Gbersteigen. Im MIN Szenario errei-
chen die Differenzkosten ihren héchsten Wert im Jahr 2021 bei 25,06 Mrd. EUR,q16, fallen dann
bis 2036 auf 14,6 Mrd. EUR,q16 ab und steigen erneut bis auf 17,8 Mrd. EURg16 im Jahr 2050 an.

Die EEG-Umlage, welche notwendig ware, um die Differenzkosten im jeweils laufenden Jahr zu
decken, folgt dem zeitlichen Verlauf der Differenzkosten im jeweiligen Szenario. Der maximale
Umlagewert wiirde im TREND Szenario entsprechend im Jahr 2021 bei 6,95 €cty16/kWh er-
reicht (6,58 €cty016/kWh im Jahr 2018 im MAX Szenario und 7,2 €cty16/kWh im Jahr 2022 im
MIN Szenario). Die Entwicklung der realen Differenzkosten und der realen EEG-Umlage ohne
Fondslosung ist in Abbildung 4 fir alle drei Szenarien dargestellt.
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Abbildung 4: Jahrliche Differenzkosten und Umlage ohne Fonds
Quelle: BMWi (2015), ifo Institut
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Im Falle einer nominalen Betrachtung ohne Inflationsbereinigung (Abbildung 8 im Anhang B)
fallen die Werte entsprechend hoher aus (max. Differenzkosten bzw. Umlage: TREND 26,74
Mrd. in 2023 bzw. 7,73 €ct/kWh in 2023; MAX 24,13 Mrd. in 2019 bzw. 6,85 €ct/kWh in 2019;
MIN 27,96 Mrd. in 2023 bzw. 8,1 €ct/kWh in 2024).

b. Die Entwicklung des Streckungsfonds

Abbildung 5 zeigt die Entwicklung der jahrlichen Zahlungsstrome auf dem EEG-Konto. Die Grafik
stellt die Auszahlungen fiir Differenzkosten (je Szenario) den Einnahmen aus der im Rahmen
des Streckungsfonds eingefrorenen EEG-Umlage gegeniiber. Der Riickgang der Einnahmen aus
der EEG-Umlage spiegelt vor allem die reale Entwertung der auf nominal 6,5 €cty016/kWh fest-
geschriebenen Umlage wider. Ein geringerer Anteil des Riickgangs der Einnahmen ist auf die
leichte Abnahme der nicht-privilegierten Strommenge aufgrund der im Zeitverlauf sinkenden

Stromnachfrage zuriickzufihren.

Die Entwicklung von Differenzkosten und Umlageeinnahmen ist fiir die Entwicklung des Fonds-
volumens ausschlaggebend. Ubersteigen die Differenzkosten die Einnahmen, muss Kapital auf-
genommen werden und das Fondvolumen erhéht sich. Im umgekehrten Fall kénnen die Ein-

nahmentiberschiisse fir die Abtragung des Fonds verwendet werden.

Abbildung 5 zeigt, dass die Entwicklung der GroBhandelsstrompreise entscheidend fir die lang-
fristige Entwicklung und Tilgung des Streckungsfonds ist. Grundsatzlich fiihrt der steigende
Ausbau der Erzeugungskapazitiaten in Kombination mit immer langsamer sinkenden Geste-
hungskosten langfristig zu einem (Wieder-)Anstieg der EEG-Verglitungszahlungen. Ob und in-
wieweit dieser Anstieg der Verglitungszahlungen einen Anstieg der Differenzkosten impliziert,
hangt von der Entwicklung der Strompreise ab. Steigen die Strompreise langfristig hinreichend
an, kompensieren die gestiegenen Vermarktungseinnahmen den Anstieg der Vergltungszah-
lungen. Als Folge sinken die Differenzkosten auch langfristig (TREND und MAX Szenario). Stei-
gen die Strompreise dagegen nur geringfligig, bleiben konstant (MIN Szenario) oder fallen so-
gar, steigen die Differenzkosten hingegen langfristig wieder an. Da gleichzeitig der reale Wert
der nominal fixierten Umlage rlicklaufig ist, kann es in diesem Fall zu einer langfristigen De-

ckungslicke kommen.

Aus Abbildung 5 wird deutlich, dass im TREND Szenario die Differenzkosten die Einnahmen bis
zum Jahr 2028 Ubersteigen und dann langfristig unter deren Niveau bleiben. Die Differenzkos-
ten im MAX Szenario befinden sich nur bis 2023 lber den Einkiinften aus der fixierten EEG-
Umlage und fallen dann bis 2042 auf unter null ab. Im MIN Szenario ergibt sich langfristig eine
Unterdeckung der Differenzkosten durch die Einnahmen aus der Umlage. Es ist deutlich er-
kennbar, dass die Differenzkosten in diesem Szenario nur temporar abnehmen und danach

wieder ansteigen. Trotz einer Anndherung von Differenzkosten und Einzahlungen bis 2031 und
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einer kurzfristigen Kostentiberdeckung von 2032 bis 2036 muss langfristig Kapital aufgenom-
men werden. Das Fondsvolumen steigt aufgrund der fortgesetzten Kreditaufnahme und der

wachsenden Zinsbelastung kontinuierlich an.
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Abbildung 5: Entwicklung der jahrlichen Zahlungsstrome auf dem EEG-Konto
Quelle: ifo Institut

Die sich aus den Einnahmen- und Ausgabenstromen unter Beachtung der Verzinsung des auf-
genommenen Kapitals ergebenden Fondsvolumina sind in Abbildung 6 dargestellt. Im TREND
Szenario erreicht der Streckungsfonds sein maximales Volumen von 29,13 Mrd. EURyg16 im Jahr
2029 (nominal 36,86 Mrd. EUR) und ist bis zum Jahr 2038 getilgt. Der hochste Stand des Stre-
ckungsfonds im MAX Szenario ergibt sich 2023 mit 5,83 Mrd. EUR916 (nominal 6,55 Mrd. EUR).
In diesem Szenario wird der Fonds bis 2026 getilgt. Die Fonds-Entwicklung im MIN Szenario ist
durch ein dauerhaft hohes Niveau gepragt. Das Volumen steigt bis 46 Mrd. EUR»g16 (nominal
61 Mrd. EUR) im Jahr 2032 an, verharrt bis 2037 auf diesem Level und steigt dann weiter konti-

nuierlich an. Es kommt zu keiner Tilgung der Kreditaufnahme.

c. Entwicklung der EEG-Umlage mit Streckungsfonds

Das Konzept des Streckungsfonds impliziert, dass die EEG-Umlage nach der vollstandigen Til-
gung des Fonds auf das Niveau zurick fallt, das zur Deckung der jahrlichen Differenzkosten er-
forderlich ist. Abbildung 7 zeigt die historische Entwicklung der EEG-Umlage sowie die prognos-

tizierte Entwicklung der EEG-Umlage mit und ohne Einflihrung des Streckungsfonds.

15



100

90

80

70

60

e MIIN

50
=—=TREND

40 w— MAX

30

Volumen EEG-Fonds in Mrd. EURx6

20

10

0

2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

Abbildung 6: Entwicklung des Fonds-Volumens
Quelle: ifo Institut

Die Umlage im TREND Szenario folgt bis zur Tilgung des Fonds dem Pfad der eingefrorenen Um-
lage und erfahrt dann eine starke Reduktion von 4,3 €ct,p16/kWh in 2037 auf 3,2 €ct,016/kWh in
2038 (nominal: von 6,5 €ct/kWh auf 4,81 €ct/kWh). Im Vergleich zum Fall ohne Streckungs-
fonds folgt die Umlage einem moderaten Pfad. Anfanglich liegt die fixe Umlage unter ihrem
natirlichen Niveau und dann darliber. Dieses Muster spiegelt die Zeitrdume der Fonds-
Akkumulation und der Fonds-Tilgung wider. Analog zum frihen Tilgungszeitpunkt des Fonds ist
die EEG-Umlage im MAX Szenario nur kurzzeitig fixiert und wechselt ab 2026 auf das natirliche
Niveau von 4,51 €cty016/kWh (nominal: von 5,38 €ct/kWh). In den folgenden Jahren fillt die
Umlage weiter stark ab und erreicht ab 2042 einen negativen Wert. Dieser spiegelt die bereits
erwihnte Uberdeckung der Vergiitungszahlungen durch die Vermarktungseinkiinfte in diesem
Szenario wider. Infolge der kontinuierlichen Akkumulation des Fonds im MIN Szenario verbleibt

die EEG-Umlage dauerhaft auf dem eingefrorenen Niveau.

d. Finanzierungskosten

Tabelle 8 stellt die Finanzierungskosten des Streckungsfonds fiir das jeweilige Szenario dar. Die
absoluten Finanzierungskosten errechnen sich aus den gesamten Zins- und Zinseszinszahlungen
in den Jahren bis zur Tilgung des Fonds. Alternativ werden die Finanzierungskosten je kWh auf-
gefuhrt. Diese Kennzahl errechnet sich durch die Umlage der absoluten Finanzierungskosten

auf die Summe der nicht-privilegierten Nachfrage im Zeitraum des Fonds.
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Abbildung 7: Entwicklung der Umlage mit und ohne Fonds
Quelle: BMWi (2015), ifo Institut

Die Finanzierungskosten im TREND Szenario belaufen sich auf 2,58 Mrd. EUR,16 und implizie-
ren eine Belastung der nicht-privilegierten Nachfrage mit durchschnittlich 0,0165 €ct,016 pro
kWh im Zeitraum 2017 bis 2037. Durch das niedrige Fondsvolumen und den friihen Tilgungs-
zeitpunkt belaufen sich die Finanzierungkosten im MAX Szenario lediglich auf 0,1 Mrd. EUR16.
Entsprechend betragen die Finanzierungskosten je kWh lediglich 0,0009 €cty016/kWh im Zeit-
raum 2017 bis 2026. Im MIN Szenario akkumulieren sich die Finanzierungskosten bis zum Jahr
2100 auf 183 Mrd. EUR;g16 und entsprechen 0,4968 €ctyq16/kWh in diesem Zeitraum. Hierbei ist
anzumerken, dass das Jahr 2100 das Ende des im Rahmen des Gutachtens betrachteten Zeit-
raums darstellt. Auch nach 2100 kame es zu einer weiteren Akkumulation des Fonds und damit

steigenden Finanzierungskosten. Eine Tilgung des Fonds erfolgt in diesem Szenario nicht.

MAX TREND MIN
Finanzierungskosten in Mrd. EUR»g16 0,10 2,58 in 2100: 183
Finanzierungskosten in €cty016/kWh 0,0009 0,0165 bis 2100: 0,4968

Tabelle 8: Ubersicht zu Finanzierungskosten
Quelle: ifo Institut

e. Sensitivitat der Ergebnisse

Die dargestellten Ergebnisse basieren auf zahlreichen Parametern, deren zukiinftige Entwick-

lung nur unter hoher Unsicherheit prognostiziert werden kann. Daher wurde in Absprache mit
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dem Auftraggeber die Sensitivitat der Ergebnisse gegeniber der Entwicklung von Stromnach-
frage, Marktwertfaktoren und Realzinssdtzen untersucht. Die Ergebnisse dieser Sensitivitats-
analysen werden in Folgenden kurz qualitativ dargestellt. Die Sensitivitat der Resultate gegen-
Uber alternativen Entwicklungen der GroRhandelsstrompreise wurde, wie bereits erldautert,
zudem im Rahmen der Szenarien TREND, MAX und MIN untersucht. Eine umfassende Sensitivi-
tatsanalyse, welche beispielsweise auch die Entwicklung von Gestehungskosten und Technolo-

gieentwicklung umfasst, war im Rahmen des Gutachtens nicht moglich.

Stromnachfrage: Der Einfluss der Nachfrage auf die Differenzkosten, EEG-Umlage und Fonds-
Entwicklung ist ex-ante nicht eindeutig bestimmbar, weil sich gegenlaufige Effekte tber-
lagern. Einerseits erfordert eine z.B. erhohte Nachfrage den verstarkten Zubau von EEG-
Erzeugungsanlagen. Andererseits impliziert eine hohere Nachfrage auch einen Anstieg
der nicht-privilegierten Stromnachfrage, die zur Verteilung der Differenzkosten herange-
zogen werden kann. Im Rahmen dieses Gutachtens wurde bisher angenommen, dass die
Stromnachfrage langfristig moderat sinkt. Um den Einfluss dieser Annahme zu lberpri-
fen, wurde in einem alternativen Szenario unterstellt, dass die Brutto- und Nettostrom-
nachfrage sowie die nicht-privilegierte Nachfrage konstant auf dem Niveau von 2015
verbleiben. Die Ergebnisse dieses Alternativszenarios zeigen nur geringfiigige Anderun-
gen gegenliber dem Szenario des Hauptteils des Gutachtens. So wird der Streckungs-
fonds im TREND Szenario lediglich ein Jahr friher, 2036, getilgt.

Marktwertfaktoren: Eine Anderung der Annahmen Uber die Entwicklung der Marktwertfaktoren
zeigt — wenig Uberraschend —, dass die induzierten Wirkungen mit denen alternativer
GroRRhandelsstrompreis-Szenarien vergleichbar sind. Wird beispielsweise unterstellt,
dass die Marktwertfaktoren auch tber das Jahr 2022 hinaus riicklaufig sind (z.B. bis 2025
oder 2030), ergeben sich substantielle Erhdhungen des maximalen Fondsvolumens und

der zugehorigen Finanzierungskosten.

Realzinsen: Im Hauptteil dieses Gutachtens wurde angenommen, dass die Inflationsrate mittel-
fristig auf 2% und der Nominalzinssatz auf 3% ansteigt, so dass sich ein realer Zinssatz
von 1% ergibt. Im Fall, dass die Inflationsrate und der Nominalzinssatz auch langfristig
auf dem fiir 2017 prognostizierten Niveau von je 1,5% verharren, ergdbe sich entspre-
chend ein Realzinssatz von 0% fiir die zur Finanzierung des Streckungsfonds aufgenom-
menen Kredite. Reale Finanzierungskosten fielen entsprechend nicht an. Eine weitere
Analyse dieses 0%-Szenarios zeigt, dass diese Annahmen keinen signifikanten Einfluss
auf den Tilgungszeitpunkt und das maximale Fondsvolumen haben. So wiirde das maxi-
male Fondsvolumen im TREND Szenario im Jahr 2028 bei 28,80 Mrd. EUR,q16 erreicht
werden. Aufgrund der ausbleibenden Zinsbelastung ware der Fonds eine Periode friiher,
im Jahr 2037, getilgt.
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V. Zusammenfassung

Das vorliegende Gutachten hat die direkten finanziellen Auswirkungen der Einflihrung eines
Streckungsfonds zur Deckelung der EEG-Umlage untersucht. Dabei wurde entsprechend den
Vorgaben des EEG angenommen, dass der Anteil erneuerbarer Energien bis 2050 80 % der Brut-
tostromerzeugung erreicht und die Windenergie die zur Erreichung dieses Ziels wichtigste
Technologie darstellt. Es wurden drei alternative Szenarien tber die Entwicklung der GrofRhan-
delsstrompreise analysiert. In allen drei Szenarien ergibt sich ein Anstieg der EEG-
Differenzkosten, welcher bis spatestens 2021 anhalt. In den darauf folgenden Perioden kommt
es sowohl im MAX als auch im TREND Szenario zu einem kontinuierlichen Riickgang der Diffe-
renzkosten. Auch im MIN Szenario ist diese Entwicklung zu beobachten. Jedoch steigen die Kos-
ten hier ab dem Jahr 2036 wieder an.

Aus der zur Deckung temporadrer Finanzierungsliicken notwendigen Kreditaufnahme resultiert
ein steigendes Volumen des Streckungsfonds, der sein Maximum im TREND Szenario im Jahr
2029 erreicht und bis 2038 getilgt werden kann. Im MAX Szenario sind die Einnahmen aus dem
Verkauf der EEG-Strommengen so hoch, dass eine Kreditaufnahme nur wahrend weniger Jahre
notwendig ist und der Fonds bereits 2026 vollstandig getilgt werden kann. Die Fondsentwick-
lung im MIN Szenario ist von einer kontinuierlichen Neuverschuldung gepragt. Der Fonds kann
im Betrachtungszeitraum nicht durch Einnahmeiiberschiisse aus der gedeckelten EEG-Umlage
getilgt werden, so dass sein Volumen einen dauerhaft steigenden Trend aufweist.

Die EEG-Umlage bleibt bis zur Fondstilgung in den Szenarien TREND und MAX auf dem fixierten
Niveau und fallt dann stetig ab. Die Finanzierungskosten des Streckungsfonds belaufen sich im
TREND bzw. MAX Szenario auf 2,58 Mrd. EURp16 und 0,10 Mrd. EUR,016. Im MIN Szenario be-
tragen die Zins- und Zinseszinszahlungen bis zum Ende des Betrachtungszeitraums dieses Gut-
achtens im Jahr 2100 insgesamt 183 Mrd. EUR;q16.

Tabelle 9 und Tabelle 10 bieten jeweils einen Uberblick zu den zentralen KenngréRen des Gut-
achtens in realen bzw. nominalen Werten.

MAX TREND MIN
Zeitpunkt max. Fondsvolumen 2023 2029 > 2100
Max. Fondsvolumen in Mrd. EUR3q16 5,83 29,13 in 2100: 699
Tilgungszeitpunkt 2026 2038 > 2100
Finanzierungskosten in Mrd. EURg16 0,10 2,58 bis 2100: 183

Tabelle 9: Ubersicht zu Fondsentwicklung (in realen Werten)
Quelle: ifo Institut
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MAX TREND MIN
Zeitpunkt max. Fondsvolumen 2023 2029 > 2100
Max. Fondsvolumen in Mrd. EURominal 6,55 36,86 in 2100: 3606
Tilgungszeitpunkt 2026 2038 > 2100
Finanzierungskosten in Mrd. EURominal 0,80 12,00 bis 2100: 1992

Tabelle 10: Ubersicht zu Fondsentwicklung (in nominalen Werten)

Quelle: ifo Institut
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VIl. Anhang

Anhang A: Installierte Erzeugungsleistung

Solar Wind Land Wind See Wasser Biomasse Andere
vor 1995 6 238 0 485 95 75
1995 1 312 0 16 5 13
1996 4 278 0 14 15 8
1997 7 316 0 18 24 24
1998 6 539 0 19 26 12
1999 9 1172 0 19 38 18
2000 40 1615 0 130 185 42
2001 109 2639 0 214 202 64
2002 111 3079 0 10 151 77
2003 144 2751 0 16 258 79
2004 660 2059 0 39 553 65
2005 929 1825 0 36 685 13
2006 847 2232 0 30 829 7
2007 1257 1699 0 40 625 18
2008 1978 779 0 12 352 6
2009 4493 2701 35 115 445 13
2010 7714 1415 45 104 625
2011 8064 1888 108 75 1036
2012 6863 2463 80 43 286 14
2013 3184 3032 240 106 251 12
2014 1757 4674 485 13 224 9
2015 1155 3560 2290 6 13

Tabelle 11: Jahrlich installierte Erzeugungsleistung nach Installationsjahr und Technologie (in MW)
Quelle: 50Hertz et al. (2016)
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Anhang B: Darstellung der Ergebnisse des Gutachtens in nominalen Werten
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Abbildung 8 (analog zu Abbildung 4): Jahrliche Differenzkosten und Umlage ohne Fonds (in nominalen Werten)
Quelle: BMWi (2015), ifo Institut
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Abbildung 9 (analog zu Abbildung 5): Entwicklung der jahrlichen Zahlungsstrome auf dem EEG-Konto (in nominalen Werten)
Quelle: ifo Institut
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Abbildung 11 (analog zu Abbildung 7): Entwicklung der Umlage mit und ohne Fonds (in nominalen Werten)
Quelle: BMWi (2015), ifo Institut
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MAX TREND MIN

Finanzierungskosten in Mrd. EURominal 0,8 11 in 2100: 1992
Finanzierungskosten in €ctnomina/kWh 0,0069 0,0765 bis 2100: 5,38

Tabelle 12 (analog zu Tabelle 8): Ubersicht zu Finanzierungskosten (in nominalen Werten)
Quelle: ifo Institut
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