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DIREKTVERMARKTUNG VON WINDENERGIE

Verpflichtende Direktvermarktung von
Windenergie erhoht Finanzierungskosten

Von Thilo Grau, Karsten Neuhoff und Matthew Tisdale

Mit dem reformierten Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) des Jahres
2014 wurde stufenweise eine verpflichtende Direktvermarktung fr
Okostrom eingefiihrt. Betreiber gréBerer Windkraftanlagen miis-
sen ihre Stromproduktion demnach am Strommarkt verkaufen. Sie
erhalten zusatzlich zum GroBhandelspreis eine gleitende Markt:
prdmie, die sich am durchschnittlichen Marktwert des gesamten
Windstroms in Deutschland orientiert. Die verpflichtende Direkt
vermarktung beeinflusst sowohl die Kosten als auch die Erlése

der Anlagenbetreiber. Insbesondere die Kosten des Ausgleichs

von Prognoseabweichungen sowie die Erlésdnderungen aufgrund
standortspezifischer Erzeugungsprofile schaffen neue Risiken fiir
Investoren und kénnen die Finanzierungskosten bei projektfinan-
zierten Windkraftanlagen erh6hen. In verschiedenen Szenarien
wurden die GréBenordnungen dieser Effekte untersucht. Je nach
getroffenen Annahmen kénnen sich aufgrund der verpflichtenden
Direktvermarktung zusatzliche Forderkosten flir Neuanlagen von
drei bis zwolIf Prozent ergeben. Die Sicherstellung niedriger Finan-
zierungskosten sollte bei der Weiterentwicklung des EEG daher ein
wichtiges Kriterium sein.
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Zur Foérderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien wurde in Deutschland im Jahr 2000 das Er-
neuerbare-Energien-Gesetz (EEG) eingefiihrt. Der An-
teil erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch
erhohte sich dadurch von rund sechs Prozent im Jahr
2000 auf knapp 28 Prozent im Jahr 2014." Das EEG,
das zwischenzeitlich mehrfach reformiert wurde, ga-
rantierte urspriinglich feste technologiespezifische Ver-
giitungen fiir die Netzeinspeisung von Strom aus er-
neuerbaren Energien. Mit der EEG-Novelle des Jahres
2012 wurde eine Wahlmoglichkeit zwischen einer festen
Einspeisevergiitung und einer sogenannten gleitenden
Marktpriamie eingefiihrt, um die freiwillige Direktver-
marktung von Strom aus erneuerbaren Energiequellen
anzureizen. Dabei konnen Betreiber von EEG-Anlagen
ihren Strom am Markt selbst verkaufen oder einen Di-
rektvermarkter hierfiir beauftragen. Sie erhalten neben
den erzielten Verkaufserlsen fiir jede verkaufte Kilo-
wattstunde Elektrizitit eine Pramie, die sich aus der
Differenz zwischen einem im EEG festgelegten Vergii-
tungssatz und dem durchschnittlichen Marktwert der
Stromerzeugung der jeweiligen Technologie ergibt. Die
Option der Direktvermarktung war insbesondere auf-
grund einer nach dem EEG 2012 zusitzlich gewihrten
Managementprimie und wegen der jederzeitigen Riick-
kehrméoglichkeit in die bewdhrte Einspeisevergiitung
fur die Betreiber bestehender Windkraftanlagen sehr
attraktiv. Im Dezember 2014 wurde die Stromerzeu-
gung von Windenergieanlagen an Land mit einer ins-
tallierten Leistung von fast 32 Gigawatt tiber die Markt-
primie direkt vermarktet.

Das aktuelle EEG 2014 schafft diese Wahlmoglich-
keit fiir groflere Neuanlagen ab und fiithrt stufenwei-
se die verpflichtende Direktvermarktung mit gleiten-
der Marktprimie ein, um erneuerbare Energien besser
in den existierenden Strommarkt zu integrieren. Seit

1 Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie (2015): Zeitreihen zur
Entwicklung der emeuerbaren Energien in Deutschland. Stand Februar 2015.

2 50Hertz, TransnetBW, TenneT, Amprion (2014): Informationen zur
Direktvermarktung nach § 33b EEG 2012 bzw. § 20 Abs. 1 EEG 2014.
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Abbildung 1

Verteilung der stiindlichen Abweichungen zwischen
Windenergieeinspeisung und Vortagsprognose

in der Regelzone von Tennet 2012

Haufigkeiten bestimmter GroRenklassen in Prozent

Quellen: Tennet, Berechnungen des DIW Berlin.

© DIW Berlin 2015

Die Vortagsprognosen tiberschatzen tendenziell die Windenergieeinspeisung.

Abbildung 2

Stiindliche Abweichungen zwischen Windenergieeinspeisung und

Vortagsprognosen sowie zwischen Intraday- und
Day-Ahead-Preisen 2012
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Bei tiberhéhten Vortagsprognosen sind die Intraday-Preise tendenziell héher.
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1. August 2014 ist die Direktvermarktung Pflicht fiir
Strom aus Neuanlagen, deren Leistung 500 Kilowatt
(kW) tibersteigt.3 Ab 2016 wird die verpflichtende Di-
rektvermarktung fiir Neuanlagen iiber too kW gelten.

Die Anderungen des EEG 2014 beeinflussen sowohl die
Erlose als auch die Kosten von Anlagen zur Nutzung er-
neuerbarer Energien. Investoren miissen jetzt die Kos-
ten von Prognoseabweichungen beriicksichtigen. Zu-
dem kann es je nach Erzeugungsprofil des Standorts
Abweichungen gegeniiber dem durchschnittlich erziel-
baren Marktwert geben. Dartiber hinaus besteht Unsi-
cherheit tiber die Entwicklung dieser Erlése beziehungs-
weise Kosten. Am DIW Berlin wurden mégliche Gro-
Lenordnungen der Kosten von Prognoseabweichungen
sowie der standortspezifischen Unterschiede bei den Er-
l6sméglichkeiten berechnet. Zudem wurde analysiert,
wie diese neuen Kosten sowie die Unsicherheiten tiber
ihre kiinftige Entwicklung sich bei der Finanzierung
von Windenergieprojekten an Land auf die Kapitalstruk-
turen und die Finanzierungskosten auswirken konnten. +

Prognoseabweichungen erh6hen die Kosten
fiir Anlagenbetreiber

Die tatsichliche Stromproduktion aus Windkraft- und
Photovoltaikanlagen weicht regelmifig von den am
Vortag erstellten Prognosen ab. Ein Anlagenbetreiber —
oder ein von ihm beauftragter Direktvermarkter — ver-
kauft zunichst Strom entsprechend der prognostizier-
ten Stromerzeugung am Day-Ahead-Markt und muss
dann im Fall von Prognoseabweichungen durch Han-
del im Intraday-Markt seine Position der tatsichlichen
Windstromerzeugung anpassen (Abbildung 1).

Dabei ergeben sich je nach Minder- oder Mehrproduk-
tion zusitzliche Kosten oder Erlése. Die Kosten der Pro-
gnoseabweichungen koénnen als Produkt der Abwei-
chungen zwischen tatsichlicher und prognostizierter
Windenergieeinspeisung und der Differenz zwischen
Intraday- und Day-Ahead-Strompreisen berechnet wer-
den (Kasten). Wenn die Windenergieeinspeisung die
Prognosen tibersteigt, sind die Intraday-Preise meist
niedriger als die Day-Ahead-Preise und umgekehrt (Ab-
bildung 2).

Basierend auf den historischen Marktpreisen und Daten
zur Windenergieeinspeisung lassen sich durchschnittli-
chejihrliche Kosten der Prognoseabweichungen berech-

3 Gesetz fiir den Ausbau erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-
Gesetz - EEG 2014).

4 Fir Details der Berechnungen siehe Tisdale, M., Grau, T., Neuhoff, K.
(2014): Impact of Renewable Energy Act Reform on Wind Project Finance. DIW
Berlin Discussion Paper 1387.
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Kasten

Methodik der Berechnungen

Die stiindlichen Kosten der Prognoseabweichungen konnen
als Produkt der Abweichungen zwischen tatsachlicher
Windenergieeinspeisung (Hochrechnungen) und am Vortag
prognostizierter Einspeisung sowie der Differenz zwischen
Intraday- und Day-Ahead-Strompreisen berechnet werden. Die
Berechnungen basieren auf den von den Ubertragungsnetz-
betreibern publizierten prognostizierten und tatsachlichen
Windenergieeinspeisungsdaten der Regelzonen von Tennet
und 50Hertz, sowie auf Preisdaten der EPEX Spot, wobei fiir
jede Stunde ,Letzte Preise” des Intraday-Handels genutzt
wurden. Dies entspricht der Annahme einer Vermarktung der
Abweichungen zum letztmdglichen Zeitpunkt. Es gilt dabei
die Annahme, dass 100 Prozent der Vortagsprognose am
Day-Ahead-Markt verkauft werden. Nach dem Handelsschluss
des Intraday-Marktes verbleibende Prognoseabweichungen
miissen gegebenenfalls durch den Einsatz von Regelenergie
ausgeglichen werden. Die dabei anfallenden Ausgleichs-

Tabelle 1

Kosten der Prognoseabweichungen bezogen
auf Vermarktungserlose

In Prozent

Tennet 50Hertz
2010 3,5 4,3
2011 2,7 29
2012 15 38

Quelle: 50Hertz; Tennet; EPEX Spot, Berechnungen des DIW Berlin.

© DIW Berlin 2015

Die Kosten der Prognoseabweichungen lagen im Durchschnitt bei
etwa drei Prozent.

nen (Tabelle 1). Sie betragen bezogen auf die Vermark-
tungserlose an den Day-Ahead- und Intraday-Mirkten
durchschnittlich drei Prozent. In einzelnen Monaten
und Regelzonen kann dieser Wert jedoch deutlich ho-
her liegen.

Standortspezifische Faktoren konnen Erlose
zusatzlich beeinflussen

Die Erl6se von Windkraftanlagenbetreibern setzen sich
zusammen aus den Vermarktungserlésen und den Er-
losen aus der gleitenden Marktpramie. Die Marktpri-
mie ergibt sich aus der Differenz zwischen den im EEG

DIW Wochenbericht Nr. 21.2015

energiekosten wurden in der vorliegenden Analyse nicht
betrachtet.

Fiir die Berechnung der standortspezifischen Erlosmdglichkei-
ten wurden drei exemplarische Standorte in Nord-, Mittel- und
Stiddeutschland betrachtet, fiir die aus stiindlichen durch-
schnittlichen Windgeschwindigkeiten des Deutschen Wetter-
dienstes Windenergieeinspeisungen berechnet wurden.

Das Cash-Flow-Modell berechnet fiir die Projektfinanzierung
von Windkraftanlagen die Fremdkapitalanteile sowie die
Eigenkapitalrendite. Das Modell unterstellt spezifische In-
vestitionskosten von 1400 Euro je kW, eine durchschnittliche
Auslastung der Windenergieanlagen von 19 Prozent, eine
Schuldendeckungsquote von 1,1, eine Kreditlaufzeit sowie
Lebensdauer der Projekte von 20 Jahren und Fremdkapitalkos-
ten von 3,5 Prozent.

festgelegten anlagenspezifischen Férdersitzen und dem
durchschnittlichen Marktwert der Stromerzeugung al-
ler Windkraftanlagen an Land des Vormonats. Unter-
scheidet sich die standortspezifische stiindliche Strom-
produktion einer Windkraftanlage von der durchschnitt-
lichen Windstromeinspeisung in Deutschland, weichen
auch die Erlose dieser Anlage von dem im EEG festge-
setzten Fordersatz ab. Dadurch kénnen grundsitzlich
Mehr- oder Mindererlose generiert werden, in jedem
Fall aber erhoht sich aus Investorenperspektive die Un-
sicherheit der Erlosmoglichkeiten.

Die Berechnungen verdeutlichen, dass die Erlosmog-
lichkeiten sich an verschiedenen Standorten in Deutsch-
land erheblich unterscheiden kénnen. Die Betrachtung
exemplarischer Standorte zeigt, dass die Erlose im Ein-
zelfall deutlich unter dem Durchschnittliegen kénnen.s

Direktvermarktung senkt Fremdkapital-
anteile und erhoht Finanzierungskosten

Um die Auswirkungen der Kosten von Prognoseabwei-
chungen, der standortspezifischen Erlosschwankungen
sowie der dazugehdérigen Unsicherheiten auf die Kapi-
talstrukturen und die Finanzierungskosten von Wind-
kraftprojekten zu analysieren, wurden die berechneten
Werte als Eingangsparameter eines Cash-Flow-Modells

5  Zur detaillierten Berechnungsmethode vgl. Tisdale, M., Grau, T., Neuhoff, K.
(2014), a.a.0.
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fiir Szenarioanalysen genutzt. Unter der Annahme, dass
Windkraftanlagen projektfinanziert werden, ermittelt
das entwickelte Modell die Eigen- und Fremdkapitalan-
teile sowie die Eigenkapitalrendite (Kasten).® Es wurden
folgenden Szenarien definiert:

. ,Risikolos“: Keine neuen Kosten und Risiken. Dies
entspricht im Wesentlichen einer Fortfithrung des
EEG ohne verpflichtende Direktvermarktung. Die
Kosten der Prognoseabweichungen werden somit
nicht vom Betreiber der Windkraftanlage getragen.

« ,Risikoneutral“: Kosten der Prognoseabweichungen
in Hohe von drei Prozent werden von den Anlagenbe-
treibern getragen. Dies entspricht dem durchschnitt-
lich ermittelten historischen Wert. Es wird zudem
davon ausgegangen, dass es keine standortspezifi-
schen Erlésminderungen gibt.

« ,Risikoavers“: Aus Investorenperspektive wird ein
pessimistischerer Wert von acht Prozent Prognose-
abweichungskosten angenommen. Zudem werden
um sieben Prozent niedrigere standortspezifische
Einnahmen unterstellt. In diesem Szenario nehmen
Fremdkapitalinvestoren somit eine konservative Pers-
pektive ein, indem sie eher unvorteilhafte Werte zu
Grunde legen.

« ,Asymmetrie“: Kombination aus risikoneutraler
Eigenkapitalinvestition und konservativer Darle-
hensvergabe. Der Eigenkapitalinvestor nimmt hin-
sichtlich der Einnahmen die Werte des Szenarios
»Risikoneutral“ an, wihrend fiir die Kreditgewdh-
rung die Werte des Szenarios ,Risikoavers“ gelten.
Somit simuliert das Szenario ,Asymmetrie“ die
Perspektive eines Eigenkapitalinvestors, der bereit
ist, mehr Risiken als ein Kreditgeber zu tragen.

Die Simulationsergebnisse zeigen, wie bei einer ange-
nommenen festen Vergiitung von 89 Euro je MWh mit
steigenden Kosten beziehungsweise Risiken der Fremd-
kapitalanteil und die Eigenkapitalrendite sinken. Der
Fremdkapitalanteil sinkt gegentiber dem Basisszena-
rio um rund zwei bis elf Prozent und die Eigenkapital-
rendite um 29 Prozent bis 101 Prozent (Tabelle 2).

Wihrend fiir Biirgerenergiegenossenschaften bereits
Renditen von etwa fiinf Prozent akzeptabel sind, er-
warten kommerzielle und institutionelle Investoren ho-
here Eigenkapitalrenditen in der GréfRenordnung von

6  Zur detaillierten Modellstruktur und zur Wahl der Parameter vgl. Tisdale,
M., Grau, T., Neuhoff, K. (2014), a.a.0.

Tabelle 2

Fremdkapitalanteil und Eigenkapitalrendite
in den Szenarien bei unveridnderter EEG-Vergiitung

In Prozent

Szenario Fremdkapitalanteil Eigenkapitalrendite
Risikolos 85,2 10,8
Risikoneutral 83,2 77
Risikoavers 76,1 -0,1
Asymmetrie 76,1 6,2

Quelle: Berechnungen des DIW Berlin.

© DIW Berlin 2015

Die Eigenkapitalrendite unterscheidet sich stark zwischen den Szenarien.

etwa acht Prozent bei Investitionen in grofle Windkraft-
anlagen’

Maglicher Anstieg der Forderkosten durch
veranderte Risikoallokation

Szenarioanalysen erlauben eine direkte Quantifizie-
rung der zusitzlichen Forderkosten, die sich durch eine
Ubernahme der Kosten der Prognoseabweichungen
und standortspezifische Erlgsrisiken durch die Inves-
toren ergeben wiirden. Dabei wird davon ausgegangen,
dass die gleiche installierte Windkraftleistung erreicht
werden soll.

Dazu wird die EEG-Vergiitung in jedem Szenario je-
weils so gesetzt, dass Eigenkapital mit acht Prozent
verzinst wird, sprich eine auskémmliche Rendite fir
kommerzielle und institutionelle Eigenkapitalinvesto-
ren erreicht wird. (Tabelle 3). Der Fremdkapitalanteil
indert sich fiir das jeweilige Szenario aufgrund linea-
rer Abschreibung und steigenden variablen Betriebs-
und Wartungskosten.

Wenn die Kosten der Prognoseabweichung, gemif
unseren Berechnungen im Durchschnitt drei Prozent
der Einnahmen, vom Netzbetreiber auf den Anlagen-
betreiber tibertragen werden und wenn diese Kosten
fest prognostizierbar fiir die Anlagenlaufzeit wiren,
dann entstehen zunichst keine zusitzlichen Risiken.
Der Anstieg der EEG-Vergiitung (und dadurch bedingt
der EEG-Umlage) im Szenario ,Risikoneutral” gegen-
iiber dem Szenario , Risikolos“ wird kompensiert durch

7  Werte basieren auf Interviews verschiedener Investoren. Neun Prozent
Eigenkapitalrendite fiir Wind onshore gemaR Kost, C. et al. (2013): Levelized
Cost of Electricity Renewable Energy Technologies. November 2013. Fraunhofer
ISE, Freiburg.

DIW Wochenbericht Nr. 21.2015
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Tabelle 3

Erforderliche EEG-Vergiitung zur Erreichung
einer Eigenkapitalrendite von acht Prozent

EEG-Vergiitung in Euro Neuer Fremdkapitalanteil

pro Megawattstunde in Prozent
Risikolos 87,78 83,7
Risikoneutral 89,16 83,4
Risikoavers 94,38 82,9
Asymmetrie 90,50 78,0

Quelle: Berechnungen des DIW Berlin.

© DIW Berlin 2015

Im Szenario ,Risikoavers” ist der Forderbedarf am hochsten.

eine Reduktion der Kosten der Netzbetreiber und somit
der Netzentgelte.?

Wenn jedoch die Anlagenbetreiber schwankende Kos-
ten der Prognoseabweichungen tragen miissen, dann
wird zugleich ein Risiko auf sie {ibertragen. Wenn zu-
sitzlich das standortspezifische Erlgsrisiko tibertra-
gen wird, dann miisste im Szenario ,Risikoavers die
EEG-Vergiitung auf 94,38 Euro je MWh, also um tiber
fiinf Euro je MWh gegentiber dem risikoneutralen Sze-
nario angehoben werden. Bei einem lingerfristig ange-
nommenen Groffhandelsmarktwert von Windenergie
von 45 Euro je MWh und somit einer Férderkomponen-
te von gut 49 Euro je MWh wiirden somit die Férderkos-
ten gegeniiber dem risikoneutralen Szenario um zwolf
Prozent steigen.

Wenn der Eigenkapitalinvestor als risikoneutral gilt und
nur die Fremdkapitalgeber konservative Annahmen zur
Erlésentwicklung machen (, Asymmetrie“), dann miiss-
te die EEG-Vergiitung nur um gut einen Euro je MWh
und die Forderkosten um drei Prozent gegentiber dem
risikoneutralen Szenario steigen.

Wenn Investoren davon ausgehen, dass die verpflich-
tende Einfithrung der Direktvermarktung mit gleiten-
der Marktprimie nur diese zwei Risikokomponenten be-
inhaltet, wire demnach bei den getroffenen Szenarioan-
nahmen mit einer Erh6hung des Forderbedarfs um drei
bis knapp zwolf Prozent fiir Neuanlagen auszugehen.

Allerdings werden in unseren Berechnungen weitere
Risikofaktoren nicht beriicksichtigt. So steigt mit der
zusitzlichen Komplexitit der gleitenden Marktpramie

8  Vor der Einfiihrung der Direktvermarktung fielen die Kosten der Prognose-
abweichungen zunéchst bei den Netzbetreibern an und wurden dann tiber die
Netzentgelte an die Endkunden weiter gereicht.

DIW Wochenbericht Nr. 21.2015

gegeniiber einer festen Einspeisevergiitung die Wahr-
scheinlichkeit von nachtriglichen Anpassungen, zum
Beispiel auf Entwicklungen des Strommarktdesigns,
die sich unter Umstdnden auch negativ auf die Erlose
auswirken kénnen.

Zugleich werden in unseren Berechnungen mdogliche
Effizienzgewinne beim Anlagenbetrieb, die durch die
Anreize fiir bessere Windprognosen angereizt werden
sollen, nicht berticksichtigt. Die Direktvermarktung
koénnte in einer lingerfristigen Perspektive zu marktge-
rechteren Standorten und Anlagenauslegungen beitra-
gen. Aus heutiger Sicht ist allerdings unklar, wie hoch
diese Effizienzgewinne sein kénnten und ob zu ihrer
Erschliefung die oben dargestellte Verlagerung von Ri-
siken auf Anlagenbetreiber notwendig ist oder ob ande-
re Kombinationen aus Marktgestaltung und Anreizen
moglich sind. So ist davon auszugehen, dass mit der Ein-
fihrung untertidgiger Auktionen, wie zum Beispiel der
von EPEX Spot durchgefiihrten Viertelstundenauktion,
regulierte und nichtregulierte Marktteilnehmer im In-
traday-Markt die gleichen Erl6se erzielen und system-
orientiert handeln koénnen.

Aktuelle Ausbauerfolge nicht auf verpflich-
tende Marktpramie zuriickzufiihren

Trotz des zusitzlichen Investitionsrisikos ist in Deutsch-
land im Jahr 2014 die installierte elektrische Leistung
der Windkraftanlagen an Land gegeniiber dem Vorjahr
um 4,4 GW auf 38,1 GW gestiegen.® Die Gesamtinves-
titionskosten der Windenergie an Land in Deutschland
waren zwischen 2006 und 2012 relativ stabil und ha-
ben sich vermutlich auch 2014 nicht wesentlich verin-
dert.”° Wihrend der anzulegende Wert (Grundwert) des
EEG 2014 im Vergleich zum EEG 2012 fiir Windkraft-
anlagen an Land um 1,6 Prozent erhoht wurde, wurde
der Anfangswert (fiir die ersten Jahre ab der Inbetrieb-
nahme der Anlage) um o,3 Prozent reduziert. Die Ma-
nagementprimie fiir Windkraftanlagen an Land betrug
1,2 Centje kWh im Jahr 2012. Sie ist mit dem EEG 2014
fur Neuanlagen eingepreist. Gegeniiber Anlagen, die
im Rahmen des EEG 2012 eine Marktpriamie erhalten
haben, wurde der Fordersatz im EEG 2014 damit um
16 Prozent (bei funf Jahren mit hohem Anfangswert)
beziehungsweise zwolf Prozent (bei 20 Jahren mit ho-
hem Anfangswert) gesenkt.

Somit verbleiben als die wichtigsten Erklirungsfak-
toren die glinstigen Finanzierungsrahmenbedingun-
gen tiber KfW und kommerzielle Banken (historisch

9  Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie (2015), a.a.0.

10 Deutsche WindGuard (2014): Kostensituation der Windenergie an Land,
Internationaler Vergleich.
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niedrige Zinsraten von durchschnittlich 2,2 Prozent
Ende 2014 gegentiber 3,6 Prozent Anfang 2012)" und
sogenannte Vorzieheffekte aufgrund beschleunigter
Projektentwicklungen, um Unsicherheiten beim an-
gekiindigten Ubergang in ein Ausschreibungssystem
zu vermeiden.

Fazit

Die EEG-Reform 2014 birgt fiir neue Windkraftanla-
gen das Risiko zusitzlicher Kosten sowie niedrigerer
Erlése, wodurch sich die Finanzierungskosten erho-
hen kénnen. Insbesondere zwei Anderungen, die sich
aus der nunmehr verpflichtenden Direktvermarktung
ergeben, haben einen grofRen Einfluss. Einerseits erge-
ben sich dadurch, dass die Anlagenbetreiber die Kos-
ten der Prognoseabweichungen tragen miissen, steigen-
de und zudem unsichere Betriebskosten. Andererseits
kann durch standortspezifische Windkraftprofile, die
vom durchschnittlichen Windenergieeinspeiseprofil in
Deutschland abweichen, die Kombination aus Strom-
marktpreis und Marktprimie geringer als die frithere
Einspeisevergiitung ausfallen.

11 Deutsche Bundesbank (2015): Zeitreihe BBKO1.SUD119, Effektivzinssétze
Banken DE/Neugeschaft/Wohnungsbaukredite an private Haushalte mit
anfanglicher Zinsbindung tiber zehn Jahre als Indikator fiir langfristige
Darlehensvergaben an Kundengruppen mit geringen Risiken.

Thilo Grau ist Wissenschaftlicher Mitarbeiter der Abteilung Klimapolitik am
DIW Berlin | tgrau@diw.de

Karsten Neuhoff ist Leiter der Abteilung Klimapolitik am DIW Berlin |
kneuhoff@diw.de

Berechnungen dieser Faktoren auf Basis historischer
Daten zeigen, dass die durchschnittlichen Kosten der
Prognoseabweichungen etwa drei Prozent der Strom-
vermarktungserlose betragen, und dass sie in einzel-
nen Monaten und Regelzonen deutlich hchere Werte er-
reichen kénnen. Weiterhin kénnen bei exemplarischen
Standorten die Erlése deutlich unter dem Durchschnitt
liegen.

Aufgrund der zusitzlichen Risiken kénnen sich die
Investitionsmoglichkeiten bei Windenergieprojekten
unvorteilhaft entwickeln. Die Simulationsergebnisse
einer Cash-Flow-Modellierung zeigen, dass je nach
angenommenem Szenario der Fremdkapitalanteil um
zwei bis elf Prozent sinken kann, wihrend sich die
Eigenkapitalrendite stark verringern kann. Dies kann
in den betrachteten Szenarien zu erhéhten Forderkos-
ten fiir Neuanlagen von drei bis knapp zwolf Prozent
fiihren, die letztendlich von den Stromkunden getra-
gen werden miissten.

Die Ergebnisse verdeutlichen, dass bereits kleine An-
derungen, wie der Ubergang von einer optionalen auf
eine verpflichtende Direktvermarktung mit einer glei-
tenden Marktpramie bei der EEG-Reform 2014, erheb-
liche Auswirkungen auf die Projektfinanzierung fiir
neue Windkraftanlagen haben kénnen. Bei der kiinf-
tigen Weiterentwicklung des EEG sollte die Sicherstel-
lung niedriger Finanzierungskosten daher ein wichti-
ges Kriterium sein.

Matthew Tisdale war HumboldtStipendiat am DIW Berlin und ist jetzt Energy
Advisor bei der California Public Utilities Commission
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Abstract: The 2014 reform of the Renewable Energy Act
(Erneuerbare-Energien-Gesetz, or EEG) entailed that a
mandatory direct marketing of green electricity be introduced
in phases. According to this law, operators of larger wind
turbines must sell their electricity production on the electric-
ity market. In addition to the wholesale price they receive

a floating market premium, which is based on the average
market value of all wind power in Germany. The mandatory
direct marketing affects both the costs incurred, as well as
the revenues earned, by the plant operator. The costs of com-

JEL: G32, L51, L94

Keywords: Feed-in tariff, project finance, wind energy

pensating for forecast deviations in particular, as well as the
changes in revenue due to differences in site-specific produc-
tion profiles, create new risks for investors, and can increase
the projectbased financing costs of wind turbines. The dimen-
sions of these effects were examined in various hypothetical
scenarios. Depending on the underlying assumptions, manda-
tory direct marketing may create additional support costs
ranging from 3 to 12 percent for new wind turbines. Ensuring
favorable financing costs should therefore be an important
criterion in the further development of the EEC.
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