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Abstract

Zentrale Fragestellung

Ist die angebliche Überlegenheit von Quoten-/Zertifikatslösungen über Einspeisetarife, wie sie die Europäische Kommission seit Jahren (jedenfalls seit 1999) vertritt,  noch aufrechtzuerhalten? Es geht hier um statische Effizienz (niedrige Kosten), dynamische  Effizienz (Innovation) und Effektivität (Ausbauleistungen). 

Methodische Vorgangsweise

Darstellung der Paradigmen

Zunächst wird mit Hilfe von Inhaltsanalyse der  Standpunkt und die Erwartungen der  Europäischen Kommission zu diesen Systemen nachgezeichnet und kurz dargestellt, ebenso die praktischen Schlußfolgerungen, die die Kommission daraus gezogen hat.

Ländervergleich

Dies wird mit der tatsächlichen Entwicklung von Strom aus erneuerbaren Energiequellen in Deutschland (seit 1990) und Großbritannien (seit 2002,  also seit Einführung der Renewables Obligation) kontrastiert.

Schlussfolgerungen

Die Ergebnisse zeigen, dass zumindest bisher und für die nähere Zukunft die (früheren?) Erwartungen der Europäischen Kommission nicht zutreffen; die bisherige Entwicklung weist stattdessen in die gegenteilige Richtung. Das „wettbwerbsnahen“ Quoten-/Zertifkatssystem der britischen Renewables Obligation weist nicht niedrigere, sondern höhere Vergütungen auf, die auch nicht schneller fallen dürften und zu weniger Innovation und geringeren Ausbauleistungen führten. Dieses Ergebnis läßt die gegenwärtige Debatte um das am besten geeignete Fördersystem für Strom aus erneuerbaren Energien –  angesichts eines eventuell bevorstehenden Harmonisierungsvorschlags der EU Kommission im Jahr 2007  – in einem neuen Licht erscheinen. 

1. Wieso die intensive Diskussion der Vor- und Nachteile der beiden Systeme? Standpunkt und Erwartungen der Europäischen Kommission

Der wichtigste Grund für diese intensive Diskussion liegt darin, dass die Kommission und die GD Energie bzw. TREN bisher im Grunde nur „Wettbewerbsysteme“
 (Ausschreibungssyteme und Quoten-/ Zertifikatsssysteme) als legitim anerkannt haben. Besonders deutlich war das bei Energiekommissar Papoutsis bei der Vorbereitung der Richtlinie zum Strom aus erneuerbaren Energien Ende der 90er Jahre sowie bei Wettbewerbskommissar Monti mit seiner Haltung zum deutschen Stromeinspeisegesetz von 1990 (Beitritt der GD Wettbewerb zur Klage PreussenElektra gegen Schleswag) und dem Erneuerbare-Energien–Gesetz 2000. Bei Energie- und Verkehrskommissarin de Palacio bezog sich das jedenfalls auf das über Harmonisierung einzuführende System der Zukunft; Richtlinie 2001/77/EG sieht ja vor, dass die Kommission ab 2005 Vorschläge zur Harmonisierung erstellen kann. Argumentiert wurde immer mit ökonomischer Überlegenheit von Wettbewerb und der Unvereinbarkeit anderer Lösungen mit dem Binnenmarkt.

Seit den Anfängen der Nutzung „neuer erneuerbarer“ Energiequellen für die Stromerzeugung (also v. a. seit den 1980er Jahren, allerdings schon etwas früher in den USA mit PURPA) gibt es verschiedene Methoden staatlicher Förderung. Einspeisetarife zum Zweck der Förderung gab es in Europa erstmals auf staatliches Drängen in Form von freiwilligen Vereinbarungen oder Selbstverpflichtungen in Dänemark und Deutschland. Der erste gesetzliche Einspeisetarif in Europa wurde in Deutschland mit dem Stromeinspeisegesetz von 1990 eingeführt.

In den USA gab es von konservativer/neoliberaler Seite Widerstände gegen die großzügige Behandlung von Strom aus erneuerbaren Energien, damals vor allem in Kalifornien. Mit der Stromliberalisierung sollte diese Bevorzugung abgeschafft werden. Um wenigstens die bestehenden Anlagen in Kalifornien vor dem Ruin zu retten, entwickelte die American Wind Energy Association den Vorschlag eines Renewable Portfolio Standard. Mit einer Quote sollte eine bestimmte Mindestmenge Strom aus erneuerbaren Energieträgern fixiert werden; um als Konzession an die herrschende Ideologie den Wettbewerbscharakter eines solchen Systems hervorzuheben, sollten innerhalb dieser Quote die Grünstromerzeuger miteinander konkurrieren statt in den Genuss des nun verpönten Einspeistarifs zu kommen. Der Gesetzgeber lehnte diesen Vorschlag damals (1995) allerdings ab. Seither wurde ein derartiges System allerdings von mehr als einem Dutzend US-Staaten eingeführt (Lauber, 2004).

In der Europäischen Union taucht diese Diskussion schon in der Frühphase mit der Vorbereitung der Richtlinie über Strom aus erneuerbaren Energiequellen (2001/77/EC) auf, und zwar in der Europäischen Kommission. Der Gedanke einer Begünstigung von Grünstrom nach der Elektrizitätsbinnenmarktrichtlinie kam ursprünglich vom Europäischen Parlament, das für einen Einspeisetarif eintrat. Zu diesem Zeitpunkt – in der zweiten Hälfte der 90er Jahre – hatten sich in der Kommission die Liberalisierer und Deregulierer fest etabliert. Diese Tendenz war  spätestens seit der Vorbereitung des Binnenmarkts und der Annahme der einheitlichen Europäischen Akte 1986 immer stärker geworden; unter anderem war das auf starken britischen Einfluss zurückzuführen (Dinan, 2004; Cini McGowan, 1998). Vom Anfang der 90er Jahre bis 1996 befasste sich die Europäische Union mit der Richtlinie zur Liberalisierung des Elektrizitätsbinnenmarks (96/92/EC), bei der sich letztlich die Liberalisierer – gegen ursprünglich starke Widerstände einer Mehrheit der Mitgliedsstaaten– durchsetzten konnten (Eising, 2002).

Für die Liberalisierer war es klar, dass auch für Strom aus erneuerbaren Energiequellen ein Marktmodell gefunden werden musste.  So hieß es schon im Grünbuch für eine Gemeinschaftsstrategie „Energie für die Zukunft: Erneuerbare Energieträger“

In dem Ausmaß, in dem Wettbewerb auf Energiemärkten zunimmt, sind regulatorische Maßnahmen (das bezieht sich auf Einspeisetarife, Anm. des Autors) aufzulassen und durch mehr marktorientierte Maßnahmen zu ersetzen …. Dabei könnte die Idee erwogen werden, dass ein bestimmter Prozentsatz des Strombedarfs jedes Mitgliedsstaats aus erneuerbaren Energieträgern zu decken ist, wobei dieser Prozentsatz den einzelnen Stromversorgern mit Hilfe individueller Lieferverpflichtungen auferlegt werden könnte, die über ein System von Gutschriften über erneuerbare Produktion handelbar sind

(European Commission, 1996). 

Dieses System würde, so die Kommission, „Elektrizitätsunternehmen dazu zwingen … ihre Ressourcen und Kreativität für die Senkung der Kosten erneuerbarer Energieträger einzusetzen“ (ibid.). Das darauf folgende Weißbuch hält fest, dass in der Vergangenheit Mindesteinspeisetarife zwar den Marktanteil von Windstrom in Dänemark, Deutschland und Spanien gesteigert hätten, bei fortschreitender Liberalisierung derartige Regelungen aber gründlich geändert werden müssten (Europäische Kommission, 1997). Ähnlich die Position der Kommission in ihrem ersten Bericht über Harmonisierungserfordernisse aus der Elektrizitätsbinnenmarkt-richtlinie, wo sie die Ansicht vertritt, dass die Existenz verschiedener Fördersysteme für Strom aus erneuerbaren Energieträgern in den kommenden Jahren zunehmend zu Handels- und Wettbewerbsverzerrungen führen würde

(European Commission, 1998).

Diese Haltung der Kommission stieß bei Ausarbeitung eines Richtlinienvorschlags auf starke Widerstände im Europäischen Parlament (das für eine europäische Einspeiseregelung eintrat) und vor allem in der deutschen Windindustrie, die das Prinzip einer nationalen Regelung beibehalten wollte und dabei von Regierungsseite in Deutschland und mehreren anderen Staaten unterstützt wurde (u. a. wegen des auf EU-Ebene mit dem Vertrag von Maastricht eben eingeführten Subsidiaritätsprinzips). Energiekommissar Christos Papoutsis kündigte darauf ein Arbeitspapier seines Stabs an, das die Denkweise der Kommission darlegen sollte. Dieses Arbeitsdokument – Elektrizität aus erneuerbaren Energieträgern und der Elektrizitätsbinnenmarkt (Europäische Kommission, 1999) – reflektiert die Denkweise der Liberalisierer und ihren Glauben an die Überlegenheit der „Marktkräfte“ auch in dieser frühen Phase. Die einzige zulässige Förderung von Strom aus erneuerbaren Energieträgern sei über Art. 8(3) der Elektrizitätsbinnenmarktrichtlinie, demzufolge bei der Inanspruchnahme von Erzeugungsanlagen dem Betreiber des Übertragungsnetzes von staatlicher Seite der Vorrang für Strom aus erneuerbare Energiequellen vorgeschrieben werden könne. Auch diese Möglichkeit werde sich mit zunehmender Liberalisierung von selbst erledigen, und zwar wegen der Mehrkosten, die Unternehmen daraus entstünden und ihre Konkurrenzposition gefährdeten; die Möglichkeit eines Ausgleich auf nationaler Ebene wird nicht einmal erwähnt. Alles andere falle unter staatliche Beihilfen und habe sich daher an den Gemeinschaftsrahmen für staatliche Umweltbeihilfen zu halten (und unterliegt damit der Kontrolle durch GD Wettbewerb). 

Daraufhin untersucht das Arbeitspapier die bestehenden Fördersysteme (Ausschreibungssysteme, Einspeisetarife, außerdem aus theoretischer Perspektive – und noch ohne empirische Basis – Zertifikatssysteme) auf ihre Leistungsfähigkeit und kommt auf der Basis einer im Rückblick mangelhaften Analyse der britischen Non-Fossil Fuel Obligation (NFFO) zu dem Schluß, dass Einspeisetarife zwar zu hohen Ausbauquoten geführt haben, Quoten bzw. wettbewerbsorientierte Systeme aber sich als am effektivsten erwiesen hätten, „um die Preise zu senken und entsprechend der ökonomischen Theorie die Innovation durch Wettbewerb zu fördern“ (ibid., 4.3.2., 19) – also bei statischer (Preissenkungen) und dynamischer (Innovation) Effizienz. 1999 konnte man noch daran glauben, dass die NFFO tatsächlich zu unglaublichen Preissenkungen geführt habe. Allerdings stellte sich später heraus, dass ein großer Teil der „Sieger“-Projekte der späteren Ausschreibungsrunden nie gebaut werden sollte (z.T. wegen fehlender Bewilligungen, z.T. aber auch wegen unrealistisch niedrig veranschlagter Kosten) und dass die Senkung insgesamt fehlerhaft kalkuliert worden war (Connor, 2004; Lauber, 2001). Höhere Windgeschwindigkeiten in Großbritannien waren bei Vergleichen mit Deutschland ebenfalls ignoriert worden. Innovative Effekte auf Anlagenproduzenten durch die NFFO erwiesen sich als Illusion; kein einziger größerer Anlagenbauer konnte sich in Großbritannien etablieren.

Aber die eigentliche Inspirationsquelle des Arbeitsdokuments waren eben nicht nur „Fakten“ (wenn auch schlecht abgesicherte), sondern ökonomische Theorie, und zwar die der Deregulierer – also eine ganz bestimmte Ideologie. Das soll an einem Beispiel veranschaulicht werden. So heißt es zur dynamischen Effizienz von Mindesteinspeistarifen: „Da dieses System nicht auf direktem Wettbewerb basiert … sind die Anreize zur Innovation definitionsgemäß weniger ausgeprägt als bei einer wettbewerbsorientierten Regelung“ (ibid., 4.2.3, 17-18). Definitionsgemäß – das ist die Sprache der Ideologie; eine Überprüfung wird dabei gar nicht erwogen. Bei infant industries gelten aber nicht unbedingt die gleichen „Naturgesetze“ der Ökonomie; hier wäre also  Empirie von Vorteil. Die soll in diesem paper versucht werden.

Bekanntlich konnte sich Papoutsis gegen die Widerstände nicht durchsetzen. De Palacio verfolgte anfangs die gleiche Linie, ließ aber nach einer weiteren Niederlage die GD Transport und Energie auf einen anderen Kurs umschwenken (Lauber, 2001). Der Richtlinienvorschlag, den sie Parlament und Rat vorlegte, überließ die Frage der Fördersysteme fürs erste weiterhin den Mitgliedsstaaten. Frühestens im Oktober 2005 sollte die Kommission – so Art. 4 de Richtlinie 2001/77/EG – einen Harmonisierungsvorschlag zu diesem Thema vorlegen. Außerdem sollte eine Übergangszeit von sieben Jahren gelten, ein harmonisiertes System also frühestens 2012 in Kraft treten. Im Jahr 2001 zweifelte aber kaum jemand daran, dass die Kommission eine Harmonisierung im Sinn eines Quoten/Zertifikatssystems vorschlagen würde.  

2. Operationalisierung der Fragestellung

Zusammenfassend hier die Argumente für die ökonomisch-politische
 Überlegenheit der „Wettbewerbssysteme“, insbesondere Quoten/Zertifikatssysteme, über Mindesteinspeisetarife:

1. bessere statische Effizienz (stärkere Reduktion von Kosten und Preisen), weil Anbieter von Strom aus erneuerbaren Energien direkt miteinander konkurrieren (European Commission, 1996, 4.2.1)

2. leichtere politische Handhabbarkeit, weil fallende Kosten gleich an die Konsumenten weitergegeben werden, während im Fall von Einspeisetarifen die sektoralen Interessen gegen solche Preissenkungen intervenieren werden, um ihre Monopolprofite (sic; ibid., 4.2.3 und 4.2.4) aufrechtzuerhalten. Derartige Senkungen sind evtl. unpopulär und politisch schwer durchsetzbar. Die Notwendigkeit politischer Intervention bedeutet auch größere Unsicherheit für Investoren (4.2.2).

3. rascher fallende Preise für Anlagen

4. bessere dynamische Effizienz (höhere Innovationsrate, Stimulierung der Technologie bzw. des Anlagenbaus zur Erzeugung von Grünstrom aus erneuerbaren Energiequellen), allerdings ohne Angabe von Gründen (und daher nicht leicht operationalisierbar), außer dass diese „by definition“ bzw. „according to economic theory“ durch Wettbewerb entstehen muss (4.2.3, 4.3.3 und 4.3.5)

5. während Einspeisetarife Vorteile beim Anwerfen eines Markts mit geringer Penetration von grünem Strom haben, könnten sie wegen ihrer hohen Vergütungssätze bei der weiteren Erhöhung des Ausbaus dementsprechender Kapazitäten kontraproduktiv sein (4.2.4).

Daraus ergeben sich die folgenden Fragen:

1. Unter welchem System sind die Preise für Strom aus erneuerbaren Energiequellen niedriger?

2. Unter welchem System ist Kosten- und Vergütungsdegression politisch leichter zu erreichen?

3. Unter welchem System besteht größerer Anreiz für Preissenkungen bei Anlagen?

4. Welches System führt zu einer höheren Innovationsrate bei der Technologieentwicklung?

5.    Welches System eignet sich besser für den raschen Ausbau großer Erzeugungskapazitäten?

3.  Die tatsächliche Entwicklung zwei realer Systeme: Großbritannien und Deutschland

Wieso diese beiden Länder?
Die Kommission diskutiert die Systeme teilweise mit Bezug auf konkrete Beispiele, teilweise abstrakt. Abstrakte Modelle sind natürlich nicht empirisch überprüfbar. Nun ist selbstverständlich vorstellbar – ja geradezu wahrscheinlich – dass reale Systeme nicht unbedingt „ideal“ im Sinn der Theorie gestaltet sind
. Allerdings stehen Erfahrungswerte eben nur aus solchen Systemen zur Verfügung.

In Europa gibt es erste Quoten-/Zertifikatssysteme seit 2002, und zwar in Belgien, Großbritannien, Italien und Schweden. Dänemark hat eine diesbezügliche Reform noch vor Inkrafttreten wieder rückgängig gemacht, in den Niederlanden gab es handelbare Zertifikate, aber ohne Quote (daher nicht vergleichbar); inzwischen gilt auch dort wieder ein Einspeisetarif (del Río und Gual, 2004). In Osteuropa gibt es einige Länder mit Quoten/Zertifikatssystemen, aber ebenfalls erst seit sehr kurzer Zeit (Ürge-Vorsatz et al., 2004). Die Erfahrungen in Belgien (de Lovinfosse und Varone, 2004) und Italien (Lorenzoni, 2003; di Nucci, 2004) sind bisher äußerst beschränkt. In Schweden (seit 2003/04) sind sie bisher fast nur negativ, eine Verbesserung ist allerdings in Aussicht (Mortimore, 2004). Nicht leicht übertragbare Erfahrungen mit derartigen Systemen gibt es auch in den USA (insbes. Texas) und Australien (Lauber, 2004). Das derzeit wichtigste System in Europa ist also das der Renewables Obligation in Grossbritannien, auch in Anbetracht dessen , dass Großbritannien als Vorreiter bei Liberalisierung und Deregulierung (u. a. im Elektrizitätsbereich, aber nicht nur dort) oft eine Inspirationsquelle für die Liberalisierungspolitik der Kommission dargestellt hat.

Einspeisetarife gibt es in einer größeren Anzahl europäischer Länder. Das Vorbild für einige der neueren Einspeisetarife (mit automatischer Degression, abgestufter Vergütung usw.)  ist das deutsche Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) von 2000, mit dem das Stromeinspeisegesetz von 1990 reformiert wurde und das selbst 2004 novelliert wurde. Es gibt sparsamere Einspeisetarife von Regierungen, die mit der Absicht erlassen wurden, die „ungerechtfertigte“ Förderung“ dieses Sektors deutlich zurechtzustutze; gegen diese haben die Liberalisierer  vermutlich wenig einzuwenden. Das deutsche Gesetz dagegen hat es die Kommission wiederholt in Frage gestellt (sowohl gerichtlich im Fall des Stromeinspeisegesetz von 1990 – im Fall PreussenElektra v Schleswag trat die GD Wettbewerb der Klage bei – also auch durch Androhung eines Beihilfeverfahrens im Fall des EEG 2000; diese Androhung wurde erst Mitte 2002 zurückgezogen; Broer, 2002). Für einen Test der Behauptungen der Kommission sollte sich das deutsche Gesetz daher besonders gut eignen.

Kurzdarstellung des britischen Regimes für Strom aus erneuerbaren Energien

Nach den unbefriedigenden Ergebnissen der NFFO wurde 2001 unter der Labour Regierung ein neues System beschlossen und im April 2002 eingeführt: die Renewables Obligation. Sie legte einen in jährlichen Schritten steigenden Anteil von erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung fest. Dieser sollte von 3% im Jahr 2002 auf 10,4% im Jahr 2010 ansteigen. 2003 wurde dieser Anteil auf 15% bis 2015 erhöht, eine weitere Erhöhung für 2020 (auf 20%) erscheint wahrscheinlich. Grünstrom und damit ROCs werden nicht in ausreichendem Maß erzeugt, um diese Quote abzudecken. Das wird voraussichtlich auf Jahre hinaus so bleiben; ein Bericht des britischen Oberhauses rechnet mit einer Erfüllung von nur 7% bis 2010, und von 10-11% bis 2015 (House of Lords Science and Technology Committee, 2004). Stromversorger, die keinen ausreichenden Anteil von Grünstrom durch entsprechende Renewables Obligation Certificates oder ROCs vorweisen können, mit denen die Erzeugung dieser Strommengen bestätigt wird, müssen eine Strafgebühr (buyout penalty) von 3 Pence/kWh zahlen (inflationsindexiert auf 2002). Diese Strafgebühren werden an die Erzeuger von grünem Strom bzw. an jene Stromversorger weitergeleitet, die ihre Quote erfüllt haben (recycling). Der Wert von ROCs (für jeweils ein MW) wird über Auktionen bestimmt, dadurch lag der Preis eines ROC seit einiger Zeit über 4,5 Pence/kWh. Im Juli 2004 betrug er 5,2 Pence, im Dezember 2004 4.85 Pence (www.nfpa.co.uk, abgerufen am 18.12.2004). Außerdem erhalten Erzeuger bzw. Versorger den Preis für Grundlaststrom – bei Windenergie 1.7 Pence/kWh (hier sind auch Ausgleichskosten berücksichtigt (2004 lag der Preis für Grundlaststrom  allerdings höher), dazu noch die Erlöse der CO2 Abgabe auf industrielle Stromverbraucher in der Höhe von 0,43 Pence. Insgesamt betrug die „Prämie“ für Windstrom im Dezember 2004 5.28 Pence/kWh, die Gesamtvergütung 6.98 Pence. Beim derzeitigen Wechselkurs von etwa 0.70 Pfund für 1 Euro (25.1.05) entspricht dies etwa 7.54 bzw. 10 Eurocent. Steigt der Preis für Grundlaststrom, so erhöht sich die Gesamtvergütung automatisch. 

Diese Vergütung fließt aber nur in den seltensten Fällen zur Gänze an den Grünstromerzeuger. Diese bzw. vor allem deren Geldgeber sind normalerweise daran interessiert, Verträge über mindestens zehn Jahre mit den Stromversorgern, den durch die RO Verpflichteten, abzuschließen; derartig langfristige Verträge sind aber nicht vorgeschrieben (zum Unterschied etwa von Texas). Die Folge ist, dass sich die Stromversorger längere Verträge gut bezahlen lassen, also nur einen Teil der Gesamtvergütung an die Stromerzeuger weiterleiten; bei 15jährigen Verträgen sind das etwa 5 bis 5.5 (von ca. 7) Pence, bei einjährigen Verträgen auch deutlich mehr, bis hin zu 7 Pence. Die meisten Verträge dürften in der Bandbreite 5 bis 5.5 Pence liegen (Toke, mehrere Interviews). 

Im wesentlichen kontrollieren vier bis fünf Stromversorger den Markt für ROCs. Sie sind nicht daran interessiert, die Quote zu erfüllen oder gar über zu erfüllen (damit würden die Preise für ROCs stark fallen), sondern zielen auf einen Wert von etwa zwei Drittel bis drei Viertel der jeweils gültigen Quote, um so die Preise für ROCs hochzuhalten. 

Der Wettbewerb bei den Windkraftanlagen hält sich in Grenzen, trotz der Erwartung der Kommission (1999), dass die „wettbewerbsnahe“ RO hier zu einer Intensivierung führen müsste. In den Jahren 2001-2003 stammten sämtliche in Großbritannien aufgestellte Turbinen (insgesamt 295 Megawatt; allerdings wird erwartet, dass allein im Jahr 2004 mehr Zubau erfolgte) von nur  fünf Produzenten. Der Hauptgrund dürfte dafür der relativ kleine Markt sein, größenordnungsmäßig etwa 3,5% Prozent des deutschen Markts in diesen Jahren, der damals 8.496 MW ausmachte  (siehe auch Grafik 1 unten). Dieser Wettbewerb war auch nicht besonders intensiv (Butler und Neuhoff, 2004).

Es gibt einen weitern Grund, warum ein Fallen der ROC Preise mehr als unwahrscheinlich ist. Die britische Regierung strebt nach einem starken und raschen Ausbau von Windenergieanlagen offshore. Die Bedingungen (vor allem Meerestiefe und Untergrund) sind zwar günstiger als in den deutschen Gebieten der Nord- und Ostsee, aber die Kapitalkosten sind doch deutlich höher (etwa 1250 Pfund pro kW gegenüber 750 Pfund auf dem Festland). Das wird auch durch den um 14-50% höheren Windertrag nur teilweise kompensiert. Die britische Regierung stellte dafür zwar Subventionen in der Höhe von 5-10% der Kapitalkosten bereit, diese reichen aber bei weitem nicht aus, um das gewünschte Ausbauziel zu erreichen. Also wird aller Wahrscheinlichkeit nach die Finanzierung über ROCs erfolgen, die aus diesem Grund längerfristig hoch – in der Gegend von 7 Pence – bleiben müssen. Für onshore Anlagen bedeutet das echte windfall profits; Gestehungskosten liegen dort bei 3-5 Pence, während sie bei offshore zwischen 5-6 Pence und darüber liegen dürften. Für Windenergie insgesamt – und das System der Renewables Obligation – bedeutet das hohe Preise auch für die Zukunft (Toke, 2005).

Kurzdarstellung der deutschen Regelung von Strom aus erneuerbaren Energien

Seit 1990 gibt es in Deutschland für Strom aus erneuerbaren Energiequellen besondere Vergütungssätze. Auf Druck der GD Wettbewerb wollte die Regierung Kohl diese Sätze 1997 senken, scheiterte dabei aber – nach Demonstrationen von Befürwortern der erneuerbaren Energien – im Bundestag am Widerstand aus den eigenen Reihen, der zusammen mit der rot-grünen Opposition eine Mehrheit gegen diese Reform bildete. Bis 2000 waren diese Vergütungssätze vom Endverbraucherpreis abhängig. Im Jahr 2000 führte die rot-grüne Regierung fixe Vergütungssätze ohne Inflationsanpassung mit automatischer Degression (jeweils für die in einem bestimmten Jahr in Betrieb gehenden neuen Anlagen) und einer 20jährige Garantie ein. Die Vergütungssätze variierten dabei mit Technologie und Anlagengröße. Für Windkraftanlagen wurde außerdem eine zweistufige Vergütung eingeführt (Absinken nach frühestens fünf Jahren; Anlagen in weniger windreichen Gebieten erhielten – nach einer Abstufungsregelung – die höhere Vergütung länger) und die Vergütung je nach Standortqualität differenziert. 2004 wurde das Gesetz neuerlich novelliert und die Vergütungen für Photovoltaik, Biomasseanlagen und offshore Wind nochmals erhöht; gleichzeitig wurde der Tarif für Windanlagen auf dem Festland abgesenkt (Lauber und Mez, 2004). Die einzelnen Vergütungssätze sind in den Tabellen im Anhang enthalten; wie sich die Abstufung der Tarife auswirkt, wird im nächsten Abschnitt illustriert.

Anders als in Großbritannien werden den Grünstromproduzenten die Kosten für Ausgleichsenergie nicht in Rechnung gestellt. Die Schätzungen dafür variieren stark. Ein großes EU Prejekt, GreenNet, schätzt diese Kosten für Systeme mit weniger als 10%iger Penetration von Wind (also wie in Deutschland) auf etwa Euro 2-4 pro MWh, also 0.2-0.4 Eurocent/kWh; im skandinavischen System Nordic liegen sie noch deutlich darunter (Euro 1/MWh). E.on geht von einem Vielfachen dieses Werts aus (Massy and Knight, 2005).

In Deutschland traten in den letzten Jahren etwa zehn Turbinenhersteller auf dem Markt auf. Das führte zu etwas stärkerem Wettbewerb – und daher größeren Preisdruck – als in Großbritannien, vermutlich vor allem wegen der Marktgröße (Butler und Neuhoff, 2004). Diese machte 2001-2003 8.496 MW aus.

3. Vergleich der beiden Länder bzw. Vergütungssysteme im Bereich Windenergie

 Die Renewables Obligation zielt darauf ab, die billigsten Energiequellen bzw. –technologien zu erschließen. Ein Vergleich mit der deutschen Regelung ist daher nur beschränkt möglich. Der Vergleich soll daher auf Windenergie beschränkt werden. Hier besteht zwischen den beiden Ländern ein wichtiger Unterschied. In Großbritannien ist die Auslastung von onshore Windturbinen mit 27,7%, wesentlich höher als in Deutschland mit 17,5% (Berechnungen der Jahresdurchschnitte 2001-2003 durch David Toke nach Daten von Digest of UK Energy Statistics, www.dti.gov.uk/energy/inform/dukes/; British Wind Energy Association, www.bwea.com; und Deutsches Windenergie Institut, www.dewi.de; alle abgefragt am 30. 8. 2004; Toke, 2005). 

Die britische Gesamtvergütung liegt bei 10 Eurocent/kWh, wie oben beschrieben. Eine Erhöhung des Marktpreises für Grundlast würde diese Vergütung weiter erhöhen (z.B. durch Ansteigen der Brennstoffpreise oder durch die Kosten des Europäischen Emissionshandelssystems). Die ROCs Preise werden vermutlich über mehrere Jahre nicht fallen, die buyout penalty ist sogar inflationsindexiert.

Die deutschen Vergütungssätze liegen derzeit (2005) bei 8.53 Eurocent onshore für die ersten 5 Jahre, nach 5 Jahren oder je nach Standortqualität auch später erfolgt eine Absenkung auf 5.39 Eurocent. Für die heuer ans Netz gehenden Anlagen bleibt diese Vergütung für 20 Jahre konstant, für die im nächsten Jahr ans Netz gehenden Anlagen sind die nominalen Sätze um 2% niedriger, dazu kommt ein weiterer Verlust durch Inflation. Für die 2005 ans Netz gehenden onshore Anlagen bedeutet das eine Vergütung – über 20 Jahre und ohne Diskontierung – zwischen 6.17 und etwa 7,7 Eurocent. Für offshore Anlagen beträgt der Vergütungssatz für die ersten 12 Jahre 9.1 Eurocent, nach 12 Jahren oder später (Standortqualität) erfolgt eine Absenkung auf 6.19 Eurocent. Das bedeutet auf 20 Jahre gerechnet einen Satz zwischen 7,9 und 9.1 Eurocent. Das ist in allen Fällen deutlich niedriger als in Großbritannien, obwohl offshore Bedingungen in Deutschland ungünstiger sind. Der Unterschied wird durch die Berücksichtigung der Windressourcen noch weiter verstärkt (siehe nächster Abschnitt). Sollten die Kosten konventioneller Stromerzeugung steigen (Brennstoffpreise, Emissionshandel), so bleiben die Vergütungssätze unverändert (zumindest bis sie von den Preisen für konventionell erzeugten Strom überholt werden); das Subventionselement würde gleichzeitig sinken.

Welches jährliche Einkommen aus Stromerzeugung generiert nun eine im Jahr 2005 installierte
 Turbine mit einer Nennleistung von 1 MW an einem durchschnittlichen onshore Standort in Großbritannien bzw. in Deutschland? Diese Ziffer erhält man durch Multiplikation der Volllast-Äquivalent-Stunden mit dem Vergütungssatz. 

Für Grossbritannien sieht das entsprechende Ergebnis so aus:

8760 Stunden x Auslastungsfaktor 0,277 x 100 Euro/MWh (10 cents/kWh) = 242.654,-- Euro

Allerdings bekommt typischerweise der Grünstromproduzent nur einen Teil davon - etwa 5,25 Pence, das sind ca. 7.5 Eurocent; das führt zu dem Ergebnis

8760 Stunden x Auslastungsfaktor 0.277 x 75 Euro/MWh                             = 187.989,-- Euro

Diese Vergütungssätze sind für die Zukunft allerdings nicht gesichert.

Für Deutschland hängt die Vergütung vom Standort (und dem Anschlussjahr, siehe Fußnote 4) ab. Nehmen wir als einheitlichen
 Durchschnittswert für neue Anlagen des Jahres 2005 etwa 7,0 Eurocent über 20 Jahre
 an, so kommt man zu folgendem Ergebnis:

8760 Stunden x Auslastungsfaktor 0.175 x 70 Euro/MWh                             = 107.310,-- Euro

Aus diesem Vergleich können nun die Schlussfolgerungen gezogen bzw. die Abschnitt 2 aufgeworfenen Fragen beantwortet werden.
4. Schlussfolgerungen
Frage 1: Unter welchem System sind die Preise für Strom aus erneuerbaren Energiequellen 

   
 niedriger? (statische Effizienz)

Es ist unschwer erkennbar, dass die deutschen Vergütungszahlungen deutlich tiefer liegen. Unter anderem entfällt der Anteil des Stromversorgers; das macht keinen unerheblichen Betrag aus. Der Schluss ist unvermeidlich: Die britische Regelung ist aus statischer Hinsicht eindeutig ineffizienter. Dazu trägt das oligopolistische Verhalten der Stromversorger bei. Im Arbeitspapier der Kommission wurde eine solche Kritik in Richtung der Grünstrom- bzw. Anlageproduzenten unter Einspeisetarifbedingungen formuliert.  Dieser Aspekt ist aber bei der „wettbewerbsnahen“ Lösung der RO viel stärker ausgeprägt. 

Hinsichtlich der Entwicklung der Vergütungssätze für die Zukunft ist außerdem zu bedenken, dass bei der RO steigende Grundlastpreise durch steigende Brennstoffpreise oder Emissionshandelskosten zu einer Erhöhung der Vergütung führen. Den gleichen Effekt hat die Inflationsindexierung der buyout penalty. Bei der deutschen Einspeiseregelung ist das nicht der Fall, das Subventionselement reduziert sich bei steigenden Marktkosten für Strom von selbst. Gleichzeitig verstärkt die Inflation noch die Degression.

Frage 2: Unter welchem System ist Kosten- und Vergütungsdegression politisch leichter zu erreichen?

Die Kommission erwartet sich hier bei Einspeisetarifen die größeren politischen Widerstände. In Deutschland gab es 1997 beim Versuch der Regierung, die Vergütungssätze auf Drängen der GD Wettbewerb zu senken, energische Proteste, worauf der Bundestag die Senkung ablehnte. Andererseits wurde im Jahr 2000 die Einführung der jährlichen Degression für Neuanlagen und die Absenkung der Vergütungssätze problemlos akzeptiert. Damit orientiert sich die Entwicklung der Vergütung theoretisch an der erwarteten Lernkurve der jeweiligen Technologie.

Bei der sehr langfristig – auf Jahrzehnte hinaus – angelegten RO wird eine politische Senkung der Vergütung über die ROCs vom Windenergiesektor als äußerst problematisch empfunden, da in feste Erwartungen eingegriffen wird, auf denen das System aufbaut. Ad hoc eingriffe durch die Politik sollen ja ausdrücklich ausgeschlossen werden. Außerdem sind die Stromversorger in der Lage, die ROC Preise durch oligopolistisches Verhalten hochzuhalten. 

Kostensteigerungen für konventionelle Stromerzeugung und Inflation führen beim deutschen System zu einer Verringerung der Subventionierung, beim britischen System zu deren Erhöhung.

Frage 3: Unter welchem System besteht größerer Anreiz für Preissenkungen bei Anlagen?

Der größere Wettbewerb und damit der größere Anreiz für Preissenkungen bei Turbinen (bei weitem die größte Anteil der Investition) besteht offensichtlich auf dem deutschen Markt – vermutlich einfach deshalb, weil er bisher deutlich größer war (in den Jahren 2001-2003 etwa 28mal so groß; 2004 war er nach vorläufigen Schätzungen nur mehr etwa sechsmal so groß). 

Frage 4: Welches System führt zu einer höheren Innovationsrate bei der Technologieentwicklung?

Hier ist die Antwort eindeutig. Die RO führt durch die Gleichstellung aller Technologien bei der Vergütung effektiv dazu, dass sich nur die billigsten entfalten können. Das leistet einen denkbar geringen Beitrag zur technischen Vielfalt. Selbst bei den relativ billigen Technologien – vor allem Wind – gibt es bisher nur einen sehr bescheidenen britischen Beitrag zur Technologieentwicklung. Die Anlagen werden durchwegs importiert oder von ausländischen Firmen im Land zusammengebaut; es gibt eine bescheidene Zulieferindustrie. Ausschlaggebend ist hier möglicherweise die Erringung der Technologieführerschaft in der Frühphase eines Sektors; dafür waren vermutlich günstige Einspeisetarife eine wichtige, aber nicht ausreichende Voraussetzung (Dänemark, Deutschland und Spanien – also die Vorreiter bei Einspeisetarifen – sind immer noch die führenden Länder der Windbranche; Italien hatte schon sehr früh einen ähnlich großzügigen Einspeisetarif, hat aber nur wenig zur Technologieentwicklung in diesem Sektor beigetragen). Gelegenheit zum Vorreitertum gibt es für Großbritannien wahrscheinlich durch den massiven und vergleichsweise frühen Ausbau von offshore Anlagen, ebenso bei der Wellenenergie (neben Spanien).

Frage 5: Welches System eignet sich besser für den raschen Ausbau großer Erzeugungskapazitäten nach der 

Angangsphase, in der selbst nach Ansicht des Arbeitspapiers der  Kommission Einspeistarife überlegen sein dürften?

Hier hatte die Kommission bekanntlich argumentiert, die hohen Vergütungen bei Einspeisetarifen würden die Anfangserfolge dieser Systeme beim Ausbau großer Kapazitäten nach der Anfangsphase behindern. Die Antwort auf diese Frage ergibt sich schon aus der Beantwortung der ersten Frage: Beim Vergleich Großbritannien-Deutschland (und ganz allgemein in der Europäischen Union) verhält es sich jedenfalls eher umgekehrt. Seit Jahren stellen Dänemark, Deutschland und Spanien ca. 85%  der Stromerzeugung aus Windkraftanlagen (Grafik 1). Die hohen Kosten des Ausbaus von Grünstrom dürften dieses Unterfangen in Großbritannien zu einer größeren Bürde machen, als das in Deutschland der Fall sein wird.

Grafik 1: Zunahme der Windenergiekapazität in der EU-15 1997-2003 – drei führende Märkte
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Quelle: EU-Kommission 2004, 21

Das Ergebnis ist paradox. Es scheint, dass gerade der Wettbewerb und der daraus sich ergebende Mangel an Sicherheit die Kosten für Grünstrom in Großbritannien in die Höhe treibt. Die Unsicherheit, die in die RO eingebaut ist (jede Erzeugungsanlage kann durch billigere Produzenten in Zukunft aus der RO herausfallen) bewirkt – obwohl es wahrscheinlich so schnell zu gar keinem Abfall der Vergütung kommen wird –  dass  Banken eine höhere Risikoprämie in Form einer höheren internal rate of return einfordern. Dabei sind die Kapitalkosten, die einen ungewöhnlich hohen Teil von Grünstromanlagen ausmachen, in Großbritannien ohnehin schon höher als in Deutschland, wo Investoren z.T. weniger hohe finanzielle Ansprüche stellen (z. B. Landwirte oder Genossenschaften), z.T. allerdings steuerbegünstigte Investitionen im Bereich erneuerbarer Energien tätigen und in größerem Ausmaß auf begünstigte Kredite (Deutsche Ausgleichsbank, Kreditanstalt für Wiederaufbau) zurückgreifen können.

Die Quintessenz dieser Schlussfolgerungen besteht darin, dass es vermutlich nicht sinnvoll ist, eine Politik der Liberalisierung und Deregulierung, die oft mit viel Erfolg bei „reifen“, meistens träge gewordene monopolistische Sektoren angewandt wurde, auf eine junge Branche anzuwenden, die ihre Reifephase vermutlich erst in einem oder mehreren Jahrzehnten erreichen wird.

Möglicherweise geben in der Kommission bzw. der GD Energie und Verkehr inzwischen auch schon andere Kräfte den Ton an. In ihrer Mitteilung vom Mai 2004 an den Rat und das Europäische Parlament über den Anteil von Erneuerbaren Energien in der EU wird betont, dass die planmäßige, rasche Entfaltung der erneuerbaren Energiequellen von großzügiger öffentlicher Förderung und Unterstützung abhänge, wie sie bisher allen Energiequellen zugute gekommen sei. Erst wenn mehr als nur einige wenige Mitgliedsstaaten (positiv genannt werden Dänemark, Deutschland, Finnland und Spanien) entsprechende Mittel und Regelungen bereitstellten, könnten die gesetzten Ziele erreicht werden (Europäische Kommission, 2004). 
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7. Anhang

Tabelle 1

Entwicklung der Einspeisevergütung nach dem Stromeinspeisungsgesetz 1990




Am 1.4.2000 abgelöst durch die Vergütung nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz





 
1991
1992
1993
1994
1995
1996
1997
1998
1999
2000

 
[Pf/kWh]
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Wind / Sonne                 90%  1)
16,61
16,53
16,57
16,93
17,28
17,21
17,15
16,79
16,52
16,13

Biomasseanlagen bis einschl.  5000 kW                      75  bzw. 80% 1) 2)
13,84
13,78
13,81
14,11
15,36
15,3
15,25
14,92
14,69
14,34

Wasserkraftwerke, Deponie- und Klärgasanlagen bis einschl. 500 kW                      75% bzw.  80% 1) 2)
13,84
13,78
13,81
14,11
15,36
15,3
15,25
14,92
14,69
14,34

Wasserkraftwerke, Deponie- und Klärgasanlagen ab        500 bis einschl. 5000 kW        65% 1)
11,99
11,94
11,97
12,23
12,48
12,43
12,39
12,12
11,93
11,65

1) vom Durchschnittserlös je kWh an der Stromabgabe der Elektrizitätsversorger an alle Letztverbraucher 


2) Die Änderung des Vergütungssatzes von 75 auf 80% erfolgte 1994 






Quellen:  BMWi, VDEW











(Quelle: Staiss, 2001)

Tabelle 2

Einspeisevergütung nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz 2000

Erzeugung
Vergütung 
Bemerkungen

 
[Pf/kWh]
 

Windenergie
17,8
für mindestens 5 Jahre (off-shore-Anlagen 9 Jahre) ab Inbetriebnahme, danach auf 12,1 Pf/kWh sinkend.

 
 
Senkung der Vergütungssätze für Neuanlagen ab 1. Januar 2002/2003 usw. jeweils um 1,5%.

Sonnenenergie     
99,0
 Senkung des Vergütungssatzes für Neuanlagen ab 1. Januar 2002/2003 usw. jeweils um 5%.

Anlagen auf Freiflächen bis 100 kWp sowie                           gebäudemontierte Anlagen bis 5 MWp
 
Vergütungspflicht endet für neue Photovoltaikanlagen, wenn eine kumulierte Leistung von 350 MWp über-schritten ist.

Biomasse

Senkung des Vergütungssatzes für Neuanlagen ab 1. Januar 2002/2003 usw. jeweils um 1%.

für den Leistungsanteil bis 500 kWe
20,0
 

für den Leistungsanteil von 500 kWe bis 5 MWe
18,0
 

für den Leistungsanteil von 5 MWe bis 20 MWe
17,0
 

Wasserkraft, Deponie-, Gruben- und Klärgas
 
Die 5 MWe Leistungsgrenze gilt nicht für Grubengas

für den Leistungsanteil bis 500 kWe 
15,0
 

für den Leistungsanteil von 500 kWe bis 5 MWe
13,0
 

Geothermie

 

für den Leistungsanteil bis 20 MWe
17,5
 

für den Leistungsanteil über 20 MWe 
14,0
 

Quelle: Gesetz für den Vorrang erneuerbarer Energien (EEG) 


Quelle: Staiss, 2001

Table 3: Feed-in rates under the Renewable Energy Sources Act (EEG) of 2004 

Source
Rate

in cent*
Duration of support
Comments

Methane from landfill, coal mines, sewage stat.

20 years

Annual decline***: 1.5 percent
Bonus of 2 cents if the gas is brought to natural gas quality or if gained with certain innovative technologies

up to 500kW
       7.67



up to 5MW
       6.65



above 5 MW
    * 6.65



Hydro

15-30 years** (the longer period is for installations below 5MW)

Annual decline ***: 

1 percent, beginning in 2005
In many cases only the additional capacity resulting from moderni-sation of the installation receives the special rate

up to 500kW
7.67

/9.67



up to 5/10MW
6.65



up to 20MW
6.10



up to 50MW
4.56



up to 150MW
3.70



Biomass

20 years**

Annual decline ***: 1.5 percent, beginning in 2005
There is a system of bonuses (for innovative solutions, for CHP etc.) which can raise the rate up to 21.5 cents

up to 150kW
11.50



up to 500kW
9.90



up to 5MW
8.90



Above 5MW
8.40



Recycled timber 

(categ. A III/IV)
*3.90



Geothermal

20 years

Annual decline***:

1 percent, beginning in 2010


up to 5MW
15.00



up to 10MW
14.00



up to 20MW
8.95



above 20MW
7.16



Wind power

20 years

Annual decline***:

2 percent, beginning in 2005 for onshore and 2008 for off-shore
On-shore: Turbines with a yield of less than 60 percent of reference turbine are not eligible for tariff

Off-shore: Turbines located in nature or landscape or bird protec-tion areas are not eligible

On-shore: initial rate 

(at least five years)****
8.70



definitive rate
5.50



Off-shore: initial rate 

(12 years or longer*****)

Definitive rate
9.10

6.19



Solar radiation

20 years

Annual decline***:

5 percent, beginning in 2005. 

For non-built up areas, the decline increases to 6.5 percent beginning in 2006


up to 30kW
57.40



up to 100kW
54.60



Façade bonus (cladding)
54.00



Non-built up area
5.00



Data source: Non-official version of the Act before promulgation, from http://www.sfv.de/lokal/mails/wvf/eegtipps.htm, accessed 3 August 2004

* Rates are minimum rates except when marked by asterisk

** Time period for which an eligible installation receives the special rate.

*** Installations connected in subsequent years will receive a rate (for 15-30 years) which is determined by the year of installation and which declines every year for that year’s new installations. 

**** The five years apply to facilities achieving 150 percent of the reference installation (roughly equals a turbine with an average wind  speed of 5.5m/sec). For other facilities the higher rate is extended for two months for every 0.85 percent that the facility remains below the 150 percent of the reference facility. For re-powering projects, the duration of the special rate is longer. 

***** Longer if distance from the shore exceeds 12 nautical miles or if water depths are at least 20 metres or more.

Quelle übernommen von Lauber und Mez (2004).

� Die Anführungszeichen beziehen sich darauf, dass dieser Ausdruck ideologisch und restriktiv verwendet wird. Wettbewerb gibt es natürlich auch bei Einspeisetarifen (Hvelplund, 2001 und im Erscheinen).


� Das Argument der besseren Vereinbarkeit von Zertifikatsystemen mit dem Binnenmarkt ist rein juristisch und wird in diesem paper daher nicht behandelt





� In diesem Sinn übt die Zeitschrift Windpower Monthly seit Jahren Kritik an der Renewables Obligation als effektiv marktfern, so etwa in folgendem Leitartikel (Harrison, 2004): „...prices have been driven artificially high, yet without releasing the financing needed to get projects into the ground. A failure of market economy if ever there was one”.


� Bei Windturbinen in Deutschland kommt es bei der Vergütung u.a. auf das Jahr an, in dem sie ans Netz gegangen sind. Die bestehenden Turbinen produzieren also zu verschiedenen Vergütungssätzen.


� Zahlungen sind natürlich in den ersten fünf oder mehr Jahren höher, siehe oben.


� Einfachheitshalber ohne Diskontierung zukünftiger Vergütungszahlungen.
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