N*1I ECON

Das Consulting-Unternehmen des DIW Berlin

Marktdesign fir eine effiziente
Netzanbindung von

Offshore-Windenergie

Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

Berlin, Februar 2019



m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie

_— Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

DIW Econ GmbH
MohrenstraRe 58
10117 Berlin

Kontakt:

Dr. Yann Girard

Tel. +49.30.20 60 972 - 24
Fax +49.30.20 60 972 - 99
ygirard@diw-econ.de

www.diw-econ.de


mailto:ygirard@diw-econ.de
http://www.diw-econ.de/

m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie

_— Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind
Inhaltsverzeichnis

INNAIESVEIZEICNNIS ... ettt st sttt e bt e s bt e saeesane s b e e b e e beennees i

FN o] U VgV d VL= 2= Tl o] o PR ii

(0T £ 1Y ] V=R iii

1. [T =T VT V- N 1

2. Regulierung von Offshore-Netzanschllissen.........cccccuuceriereciiieiecerieeccerrencereenneereennssenenes 2

2.1 Marktdesign in Theorie UNd PraXis .......ccccceecciieeiciiieeeceiiee e ecieee e setre e eetee e e evaee s e sraee e eneeeas 2

2.2 Theoretische Evaluation unterschiedlicher Regulierungsansatze ........ccccccoeeveeeecvveeeennneen. 5

3. Offshore-Netzanschluss: Internationaler Vergleich unterschiedlicher Praktiken ............... 10

3.1 Vereinigtes KONIGrEiCh ....coi ittt et e e e e s baee e e eanes 10

3.2 DEULSCIIANG ..ottt st e s e et abe e sbeeesaree s 12

3.3 NICAEIIANAE ...ttt st e bt e s e s bt e et e e sbeeesaree s 15

3.4 DANEMAIK...ciiiiieeee et st e bt e s b e e e bt e e areesbaeesaree s 16

3.5 SCRWEUEN ..ttt ettt et e e st e bt e st e e e bt e e nabe e e baeesaree s 17

4. Empirischer Kostenvergleich zweier unterschiedlicher Marktdesigns .......cccccevveuecerrvennnnnns 19

4.1 Daten UNd METNOE ......ooiuiiiiiiiee ettt st s st ee s 19

4.2 EMPIrisChe EFgEINISSE ......uviiieiiie ettt et e e s tae e e e aa e e e e tae e e e naaeeeean 27

4.2.1 Deskriptive StatiStiken.........oooeuiiie e 27

4.2.2 (NG o 11| =T gV OSSR 29

423 TECNNIK ettt sttt 30

4.2.4 UMWEIAUTIQZEN ..ottt e e e e eaaa e e 31

4.2.5 Uberkapazitat: Tempordr und PErmanent ........ccceeveeeveeveeneerereereeeeeeresereenans 33

4.2.6 KaPitalkOSTEN ... e e e 34

4.2.7 Kostenunterschiede durch unterschiedliches Marktdesign........ccccccovveevivveen. 34

4.3 Weitere DiSKUSSION ....cocuiiiiiiiieiieee et 35

43.1 Versorgungssicherheit (QUAalitat) ......ccccocoveeiiieeciiciieecee e 35

4.3.2 Offshore-(Haftungs-)UMIAgE ........ccouieeiiieitiiecree ettt e 36

43.3 Weitere EinSChrankUNGEeN .......coocciiiiiciiie e 40

5. Aggregierte volkswirtschaftliche Kosten...........ccceuiiiieeiiiiieiiiirerccerecccereceec e reeee e e eennnes 41

6. - {1 N 43

Lit@raturVerZEICRNIS .. ittt e e st e bt e st e e s b e e sar e e sareesreeesareeeane 45

AN ] 0 = oV =SSRt 49



W

m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie

Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

AbkUrzungsverzeichnis

BNetzA
BSH

CAPEX

FEP
LCoE

Ofgem

ONA
OPEX
OWP
OWPB
UNB

WACC

LAlternating current” (Wechselstrom)

Bundesnetzagentur

Bundesamt fur Seeschifffahrt und Hydrographie

,Capital expenditure” (Investitionsausgaben)

,Direct current” (Gleichstrom)

Flachenentwicklungsplan

,Levelized cost of electricity” (Gesamtstromiibertragungskosten)

,,Office of Gas and Electricity Markets” (Britische Agentur flir Gas- und

Elektrizitatsmarkte)
Offshore-Netzanschluss

,Operational expenditure” (Betriebskosten)
Offshore-Windpark
Offshore-Windparkbetreiber
Ubertragungsnetzbetreiber

,Weighted average cost of capital” (Gewichtete durchschnittliche

Kapitalkosten)



m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie
™

Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

Kurzfassung

Die Offshore-Windenergie stellt einen zentralen Baustein der Energiepolitik Deutschlands dar. Fir
den Erfolg der Offshore-Windenergie bedarf es nicht nur einer kostenglinstigen Stromgewinnung auf
See, sondern auch eines effizienten Transports an Land. Hierfir ist ein effizientes Marktdesign

entscheidend.

Grundsatzlich kommen fir die Entwicklung und den Betrieb des Offshore-Netzanschlusses (ONA,
Abbildung 1) der Ubertragungsnetzbetreiber (UNB), der Offshore-Windparkbetreiber (OWPB) oder
ein drittes Unternehmen infrage. Des Weiteren ist es auch moglich, dass die Zustdndigkeit flr

Entwicklung und Betrieb voneinander getrennt und zwei unterschiedlichen Parteien tGbertragen wird.

Abbildung I:
Schematischer Aufbau eines AC-(Wechselstrom) und DC-(Gleichstrom) Offshore-Netzanschlusses (ONA)

: (1) Umspann- i oowp
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Quelle: DIW Econ.

Dabei beeinflusst die Regulierungsentscheidung erstens den Grad der Integration von ONA und
Offshore-Windpark (OWP). Wird der ONA durch den (lokalen) UNB oder einen Dritten bereitgestellt,
finden Entwicklung und Betrieb zwischen ONA und OWP getrennt statt und erhoéht den
Koordinationsauswand fiir beide Parteien. Biindeln sich Entwicklung und Betrieb des ONA hingegen

in der Hand des OWPB, reduziert sich der Koordinationsaufwand (getrennt vs. integriert).
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Zweitens wird mit dem Marktdesign unmittelbar die Wettbewerbsintensitat beeinflusst. Sieht die
Regulierung eine offene Vergabe in Form einer wettbewerblichen Ausschreibung vor, durch die
bestimmt wird, welcher Akteur fiir die Entwicklung und den Betrieb des ONA verantwortlich ist,
stehen alle (potentiellen) Bieter in einem direkten Wettbewerbsverhiltnis.* Wird der UNB jedoch per
Verordnung dazu verpflichtet fir die Entwicklung und den Betrieb des ONA zu sorgen, liegt ein

monopolistisches Marktumfeld vor (Monopol vs. Wettbewerb).

In der theoretischen Evaluation der verschiedenen Marktdesigns deuten die Kostenindikatoren auf
einen Vorteil des wettbewerblichen und integrierten Modells (Abbildung Il). Hierbei baut der OWPB

den OWP und den ONA gemeinsam nach einer wettbewerblichen Ausschreibung.’

Im internationalen Vergleich fihrender européischer Lander bei Offshore-Windenergie dominiert das
getrennt-monopolistische Modell. Dieses wird in Deutschland, den Niederlanden und (teilweise)
Danemark verwendet. Das Vereinigte Konigreich (United Kingdom, UK) hingegen verfolgt einen
dezidiert wettbewerblichen Ansatz, bei dem nach einer offenen Ausschreibung die Entwicklung des
OWP und ONA integriert erfolgt. Lediglich der Betrieb erfolgt getrennt durch ein drittes

Unternehmen, welches jedoch ebenfalls wettbewerblich ermittelt wird.

Um die theoretische Kosteneinschatzung empirisch zu erharten, untersuchen wir zwei strukturell
dhnliche Lander mit kontraren Regulierungsansatzen. Wir erheben und vergleichen die Kosten fir die
Errichtung und den Betrieb von ONAs in Deutschland und im Vereinigten Konigreich. Hierfir
verwenden wir das Konzept der Levelized Cost of Electricity (LCoE), welche die Uber die gesamte
Lebensdauer eines ONA durchschnittlichen diskontierten Kosten (EUR) pro (bertragener
Energieeinheit abbilden. Anhand verdcffentlichter Informationen zu den Investitionskosten
spezifischer Anlagen und der durch nationale Behérden bereitgestellten Stilickkosteninformationen
berechnen wir die LCoE aller ONAs fiir kommerzielle OWP-Projekte in der deutschen Nordsee und im

Vereinigten Konigreich.

! Je nach Ausgestaltung kdnnen an einer wettbewerblich-orientierten Ausschreibung nicht nur OWPBs sondern
ebenfalls der (lokale) UNB und Dritte teilnehmen.

> Der Wettbewerbsgrad kann auch bei einer offenen Vergabe variieren. Bei einer gemeinsamen Vergabe des
ONA mit dem OWP sind implizit Dritte und UNBs von der Ausschreibung ausgeschlossen. In der Analyse
gehen wir von einer maximal offenen wettbewerblichen Vergabe aus, in der die Entscheidung (ex-ante) offen
ist, ob der ONA durch den OWPB, UNB oder Dritte bereitgestellt wird. Dabei wird erst nach der
Ausschreibung (ex-post) ersichtlich ob es sich um eine integrierte oder getrennte Entwicklung des ONA
handelt.
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Abbildung II:

Theoretische Evaluationsergebnisse verschiedener Regulierungsansatze
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Notiz: Anhand der Farbskala werden im direkten Vergleich die Auswirkungen der Regulierungsentscheidung auf
die Kosten des Netzanschlusses eingeordnet. Rot steht fiir relativ hohe Kosten, Grin fir niedrige Kosten. Gelb
zeigt an, dass aus Kostensicht kein eindeutiger Vor- oder Nachteil besteht.

Quelle: DIW Econ.

Die LCoE fiir deutsche ONAs sind mit 35 EUR/MWh mehr als doppelt so hoch wie die LCoE britischer
ONAs mit durchschnittlich 16 EUR/MWh. Nach der Beriicksichtigung von Unterschieden in der zu
Uberbriickenden Entfernung, der Wahl der Ubertragungstechnik und weiteren relevanten Faktoren
verbleibt ein Kostenunterschied der LCoE von 10 EUR/MWh zwischen den ONAs in Deutschland und

im Vereinigten Konigreich (Abbildung Ill).
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Abbildung IlI:
Schematische Aufschliisselung des durchschnittlichen LCoE (EUR/MWh) Unterschieds zum ONA im
Vereinigten Koénigreich und in Deutschland

EUR/MWh 2.99 .
EUR/MWh 1.52 0.45
EUR/MWh EUR/MWh 9.97
35.03 EUR/MWh
EUR,/Mivv |
,,,,,,,, [
1.84
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Durchschnitt Distanz- Technik- Uberkapazitits-  Umweltauflagen- Fehlender Kapitalkosten- ~ Durchschnitt
Deutschland pramie prémie (DC) pramie pramie Wettbewerb und pramie Vereinigtes
Integration Konigreich

Quelle: DIW Econ.

Die verbleibende Kostendifferenz lasst sich auf die unterschiedlichen regulatorischen
Rahmenbedingungen zurlckfiihren und festigt damit die Ergebnisse aus der theoretischen Analyse:
Ein Marktdesign mit einem wettbewerblichen Ausschreibungsprozess (der im Vereinigten Konigreich
zu einer integrierten Entwicklung des ONA fihrt) reduziert im Vergleich zu einem monopolistischen
(getrennten) Regulierungsansatz die Kosten des Netzanschlusses. Die in obiger Darstellung noch
nicht berlicksichtigte Offshore-(Haftungs-)Umlage vergroRert den regulatorischen Kostenunterschied

noch zusatzlich.

Auch die Ubertragungsqualitit der ONA-Systeme, gemessen an der Zeit der Verfiigbarkeit der
Anlagen zur Stromibertragung, liefert kein Indiz fiir einen Nachteil wettbewerblicher
Ausschreibungen. Britische ONAs bieten eine héhere Offshore-Ubertragungsverfiigbarkeit als die

deutscher ONAs (National Grid ESO, 2018; TenneT, 2017).

Auf Basis der identifizierten Kostensenkungspotentiale und der bereits realisierten sowie
prognostizierten Kosten der Offshore-(Haftungs-)Umlage lassen sich die volkswirtschaftlichen Kosten
von ONAs in der deutschen Nordsee durch ein monopolistisches Markdesign abschatzen. Die
regulatorischen Kosten von 2013 bis 2030 belaufen sich insgesamt auf 8,2 Milliarden Euro, von denen

6,7 Milliarden Euro auf das Marktdesign zuriickzufiihren sind (Abbildung IV).

Vi
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Abbildung IV:

Entwicklung der jahrlichen volkswirtschaftlichen Kosten durch ineffizientes Marktdesign von ONAs in der
deutschen Nordsee zwischen 2013-2030
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Quelle: DIW Econ

Geringe Anreize zur Kostenreduzierung und mangelhafte Koordination bilden mit 3,4 Milliarden Euro
den grofRten Kostenblock. Fehlender Kostendruck, durch die Mdoglichkeit Mehrkosten per Offshore-
(Haftungs-)Umlage direkt an den Endkunden zu tberwalzen, fiihrt zu weiteren 2,7 Milliarden Euro.
Neben den bereits in der Umlage enthaltenen Anschlussverzégerungen, entstehen durch fehlende
Koordination temporare und permanente Kapazitdtsiiberhange weitere Kosten in Héhe von 600
Millionen Euro. Neben den Kosten einer ineffizienten Marktgestaltung, fihren die Praferenz von

Gleichstromsystemen (DC) und Umweltauflagen zu Mehrkosten von 1,5 Milliarden Euro.

Die vorliegende Studie zeigt, dass ein wettbewerblicher Ausschreibungsprozess in Verbindung mit
der Moglichkeit der Integration von OWP und ONA maRgeblich zu einer Verbesserung der

Kosteneffizienz bei der Ubertragung von Offshore-Windenergie an Land beitragen kann.

Vii
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1. Einleitung

Der Ausbau der Offshore-Windenergie stellt einen strategischen Baustein der Energie- und
Klimapolitik Deutschlands dar. Daher sollen bis 2030 gemaR den Zielen der Bundesregierung 15.000
MW Offshore-Windenergieleistung in Deutschland zur Verfligung stehen. Fir einen erfolgreichen
Beitrag der Offshore-Windenergie zum Gelingen der Energiewende bedarf es, neben dem Bau der

Offshore-Windparks, auch eines effizienten Transport des produzierten Stroms an Land.

Vergleicht man regulatorische Gestaltungsmoglichkeiten hinsichtlich der Verantwortlichkeit fur die
Offshore-Stromibertragung in verschiedenen Ladndern, zeigen sich international erhebliche
Unterschiede. Wihrend im GroRteil der Linder ausschlieRlich der lokale Ubertragungsnetzbetreiber
(UNB) fiir die Planung, den Bau und den Betrieb des Offshore-Netzanschlusses (ONA) verantwortlich
ist, wird der Anbieter in einzelnen Landern durch wettbewerbliche Vergabe mit offenen

Ausschreibungen ermittelt.

Prinzipiell kénnen drei Akteure fiir den Offshore-Netzanschluss verantwortlich sein: der lokale UNB,
der Offshore-Windparkbetreiber (OWPB) oder ein drittes Unternehmen. Planung sowie Bau und
Betrieb kdnnen durch dieselbe oder zwei unterschiedliche Parteien erfolgen (wie z.B. im Vereinigten

Konigreich).

Es stellt sich daher die Frage nach den Vor- und Nachteilen einer offenen wettbewerblichen Vergabe
des ONA sowie dem Effekt der Integration von Offshore-Windpark (OWP) und ONA. Im Folgenden
untersuchen wir, wie sich unterschiedliche Marktdesigns auf die Kosteneffizienz des Netzanschlusses

auswirken.

Die Studie gliedert sich wie folgt: In Abschnitt 2 werden die Vor- und Nachteile unterschiedlicher
Regulierungsansatze diskutiert. In Abschnitt 3 werden die aktuellen Marktdesigns im Vereinigten
Konigreich, Deutschland, den Niederlanden, Danemark und Schweden skizziert. In Abschnitt 4
werden empirisch die Kosten im Vereinigten Konigreich und Deutschland aufgrund ihrer
unterschiedlichen Regulierungsansatze mit einander verglichen und naher diskutiert. In Abschnitt 5
werden die entsprechenden aggregierten volkswirtschaftlichen Kosten berechnet. In Abschnitt 6 wird

ein Fazit gezogen.
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2. Regulierung von Offshore-Netzanschlissen

2.1  Marktdesign in Theorie und Praxis

Offshore-Netzanschluss und mégliche Akteure

Alle Windenergieanlagen eines OWP sind mit einem Offshore-Umspannwerk verbunden, das den
produzierten Strom mittels Wechselstromibertragung an der Offshore-Umspannstation des OWP
blindelt. Fir die Verbindung des Offshore-Umspannwerks mit einem Onshore-Umspannwerk gibt es
zwei Méglichkeiten, in Abhingigkeit der gewihlten Ubertragungstechnik: Wechselstrom (AC)
transportiert die Elektrizitdt unmittelbar Gber entsprechende AC-Kabel vom Offshore- zum Onshore-
Umspannwerk. Bei Gleichstrom (DC) muss der Strom vor der Ubertragung von Wechselstrom in
Gleichstrom umgewandelt und an Land wieder in Wechselstrom zurlickgewandelt werden, um ins
Onshore-Wechselstromnetz eingespeist zu werden. Dies geschieht in den entsprechenden Offshore-
bzw. Onshore-Konverterstationen. Vereinfachend dargestellt ist der sog. ,Offshore-Netzanschluss”

(ONA) der Bereich zwischen OWP und Onshore-Ubertragungsnetz (Abbildung 1).

Abbildung 1:
Schematischer Aufbau eines AC-(Wechselstrom) und DC-(Gleichstrom) Offshore-Netzanschlusses (ONA)

: 1) Umspann- §  OWP
p
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Quelle: DIW Econ.
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Fiir den ONA kann zunichst der (lokale) UNB verantwortlich sein. Der UNB ist in diesem Fall nicht nur
fir das Onshore-Ubertragungsnetz verantwortlich, sondern entwickelt und betreibt ebenfalls den
ONA. In der Regel untersteht der UNB einer nationalen Regulierungsaufsicht oder unmittelbarer
offentlicher Kontrolle (als staatliches Unternehmen). In einem anderen Fall ist der OWPB fiir den
ONA verantwortlich. Des Weiteren kann eine dritte Partei, ein Unternehmen, das weder OWPB noch
(lokaler) UNB ist, fiir den Offshore-Netzanschluss verantwortlich sein. Zusatzlich kénnen Entwicklung
und Betrieb getrennt sein, sodass z.B. der OWPB fiir die Entwicklung des ONA verantwortlich ist, ein

Dritter diesen jedoch nach der Fertigstellung betreibt.

Okonomische Motive fiir eine Regulierung des Offshore-Netzanschlusses

Die traditionelle Versorgungskette fir Strom lasst sich in vier Stufen unterteilen: (i) die
Stromerzeugung unterschiedlicher Energieeintrige, (ii) die Ubertragung von Strom iber lingere
Strecken mit Hochspannungsleitungen, (iii) die Verteilung von Strom in regionalen und lokalen
Gebieten Uber Niederspannungsleitungen und (iv) die Lieferung von Strom an lokale Verbraucher.
Generell werden sowohl Verteil- als auch Ubertragungsnetz als natiirliche Monopole und daher als
regulierungsbedirftig angesehen. Ein natirliches Monopol liegt vor, wenn die Bereitstellung eines
Gutes, einer Dienstleistung oder eines Glterbindels durch einen Marktakteur kostenglinstiger ist als
die Bereitstellung durch mehrere Marktakteure.? Es stellt sich jedoch die Frage, inwieweit der ONA
die Bedingungen eines natirlichen Monopols erfiillt. Traditionell, werden OWPs mittels radialer
(individueller) Verbindungen mit dem Festland verbunden. Im Falle dieser radialen Verbindungen, bei

denen ein ONA einen OWP verbindet, kann dieser auch Teil des OWP sein.

Aufgrund maritimer Nutzungskonflikte werden OWPs auch teilweise in sogenannten
Windparkclustern geplant. Hierbei muss durch eine Planungsinstitution ermittelt werden, ob es
effizienter ist, verschiedene OWPs (iber eine Hub-Verbindung (gemeinsamer ONA) zu biindeln, um

die Kosten fiir Entwicklung und Betrieb, Raumnutzung und Umweltauswirkungen zu reduzieren.

* Mit dem Begriff des natlrlichen Monopols wurden friher die gesamten Aktivitditen in der

Wertschopfungskette eines Versorgungsunternehmens bezeichnet. In Zeiten des sogenannten
»,Unbundling”, der Entflechtung der Netzbetrieb- und der wettbewerbsfiahigen Vertriebsseite, spricht man
jedoch haufig vom ,Core Network”, dass die Eigenschaften eines natiirlichen Monopols aufweist: hohe
Fixkosten mit besonders ausgeprdagten Skalenertragen. In diesem Fall sind die Gesamtkosten zur
Bereitstellung eines Gutes deutlich niedriger, wenn nur ein Unternehmen die Versorgung gewahrleistet. Fir
den Stromtransport sind dies in der Regel die Bestandteile die mit dem Transport(netz) in Verbindung
stehen, wie Leitungen, Kabel, Schienen oder Funkmasten (Decker, 2015). Der ONA gehort jedoch nicht
zwingend zum ,,Core Network”.
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Abbildung 2:
Darstellung einer Hub- und Radialverbindung

Hub-Verbindung Radiale Verbindung

owPp,

[ Umspannstation

. Hub-Verbindung

(Konverterstation)
Quelle: DIW Econ.

Im Falle einer radialen Verbindung kénnen aus wettbewerblicher Sicht Entwicklung und Betrieb des
ONA durch den OWPB, UNB oder ein drittes Unternehmen erfolgen. Bei einer Hub-Verbindung fiir
mehrere Windkraftanlagen unterschiedlicher OWPB ist zumindest eine wettbewerbsorientierte
Vergabe fiir die Planung und den Bau des ONA mdglich, auch wenn in diesem konkreten Fall der

spatere Betrieb durch eine OWPB unabhingige Partei (UNB oder Dritte) geboten ist.”

Unterschiedliche Marktdesigns

Die unterschiedlichen Marktdesigns lassen sich hinsichtlich zweier Kriterien unterscheiden: dem Grad
der Integration und der Auspragung des Wettbewerbs. Wird der ONA gemeinsam mit dem OWP vom
OWPB entwickelt und betrieben, so spricht man von einem (vertikal) integrierten, im anderen Falle
von einem getrennten Ansatz. In einem wettbewerblichen Marktdesign wird per offener
Ausschreibung nicht nur festgestellt, wer fiir die Entwicklung und den Betrieb des OWP sondern auch
fur die Entwicklung und den Betrieb des ONA verantwortlich ist.> Im monopolistischen Marktdesign
ist der UNB gesetzlich mit der Entwicklung und dem Betrieb des ONA beauftragt. Es erfolgt keine

gesonderte offentliche Ausschreibung.

* In diesem Fall ist der Betrieb durch eine unabhéngige Partei wichtig, da der ONA eine ,essential facility”
darstellt. Wirde einer der OWPB den ONA betreiben, wiirde dies mit erheblicher Marktmacht einhergehen.
Der Betreiber konnte diesen strategischen Engpass nutzen, um den anderen OWPB (Konkurrenten) den
Zugang bzw. die Nutzung zu verweigern oder unverhéltnismaRige hohe Kosten bzw. Preise fiir die Offshore-
Stromibertragung zu verlangen.

> Bei der Ausschreibung des ONA wird davon ausgegangen, dass groRitmaoglicher Wettbewerbsdruck entsteht,
wenn es keine Einschrankung moglicher Bieter gibt und sowohl UNB, OWPB als auch dritte Parteien an den
Ausschreibungen teilnehmen kénnen.
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2.2 Theoretische Evaluation unterschiedlicher Regulierungsansatze

Das Marktdesign hat erheblichen Einfluss auf die Effizienz des ONA und damit auch auf die zukiinftige
Entwicklung der Offshore-Windenergie. Ein effizienter ONA zeichnet sich durch niedrige Kosten, hohe
Versorgungssicherheit sowie die entsprechende Beriicksichtigung umweltdkonomischer Kosten aus.
Im Folgenden diskutieren und bewerten wir die Zusammenhange bzw. Anreizwirkungen der

jeweiligen Regulierungsansatze im Hinblick auf
B Planung
m  Entwicklungs- und Betriebskosten (kurzfristige Kosteneffizienz)
m  Koordinations- und Transaktionskosten
B Innovationsanreize (langfristige Kosteneffizienz)
m Kostentransparenz

®  Marktoffnung und Finanzierung

Planung

Die Planung und die Ausweisung von Offshore-Wind-Flachen sowie deren Anschlusskorridore kénnen
in jedem Marktdesign einer entsprechenden Regulierungsbehorde unterliegen. Hierdurch kénnen die
Flachen zeitlich, raumlich und technisch durch eine Behdrde so definiert werden, dass Parteien die
gleichen Standards einhalten. Dabei wird festgestellt, ob ein ONA in Form einer Hub- oder
Radialverbindung aus gesellschaftlicher (volkswirtschaftlicher) Sicht von groRerem Nutzen ist. Eine
entsprechende Behoérde kann hierbei die Planung optimieren, indem sie die Umweltauswirkungen

aller Optionen bewertet und die beste Anschlussmaoglichkeit ausschreibt.

Eine offene Ausschreibung ist sowohl fiir eine Hub- als auch fiir eine Radialverbindung mdglich, es
muss jedoch in beiden Fallen ein addaquater Ausschreibungsprozess entworfen werden. Es bedarf
einer Ausschreibung, die es den je nach Anschlusstyp zugelassenen Bietern erlaubt, auf den OWP

und auf den ONA getrennt sowie fiir OWP und ONA zusammen ein Angebot abzugeben.

Entwicklungs- und Betriebskosten (kurzfristige Kosteneffizienz)

Ein wettbewerbsorientierter Ausschreibungsprozess erhéht im Vergleich zu einer monopolistischen
Vergabe die Kosteneffizienz. Um den positiven Zuschlag zu erhalten, missen Teilnehmer das

niedrigste mogliche Gebot abgeben und haben damit einen Anreiz die preiswerteste Verbindung zu
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entwickeln und zu betreiben. Dariiber hinaus erhoht die Vergabepraxis den Kostendruck durch eine
grofRere Transparenz, da Bieter dazu angehalten werden kdnnen, die tatsachlichen Kosten eines ONA

der zustiandigen Behdrde und der Offentlichkeit offenzulegen.

Fiir Kostensynergien ist es allen Parteien moglich, Skaleneffekte® zu nutzen. Dabei haben UNBs
hinsichtlich  ihrer  natirlichen  GroBe, der Erfahrung an Land sowie  glnstiger
Finanzierungsmoglichkeiten  gegeniber  Dritten  Kostenvorteile. Das  Ausschopfen von
Verbundeffekten’ ist maRgeblich von der Integration von ONA und OWP abhangig. Nur innerhalb
eines integrierten Modells, bei dem der OWPB auch den ONA plant und baut, kdnnen

Verbundeffekte durch die Abstimmung beider Systeme realisiert werden.

Koordinations- und Transaktionskosten

Aufgrund der komplexen Natur von OWP und ONA ist ihre Koordination mit erheblichen Risiken und
Kosten verbunden. Bei einem integrierten Ansatz, bei dem der OWPB auch fiir die Entwicklung des
ONA zustandig ist, werden diese Koordinationskosten direkt internalisiert: Der OWPB nimmt die
zusatzlichen Koordinationskosten in seine Berechnung mit auf. Er hat dadurch einen hohen Anreiz
beide Projekte zeitlich und technisch so aufeinander abzustimmen, dass Mehrkosten minimiert

werden.

Liegt die Verantwortung fir Planung und Bau der Anlagen bei getrennten Parteien, werden
Koordinationskosten hingegen nicht unmittelbar internalisiert. Eine geeignete Rahmensetzung kann
dabei einen Anreiz setzen, die Koordination zu verbessern, indem ein rechtzeitiger Anschluss belohnt
und Verspatungen sanktioniert werden. Kénnen diese Sanktionen allerdings, wie etwa bei der
deutschen Offshore-(Haftungs-)Umlage an den Endkunden weitergegeben werden, sinkt der Anreiz

der Verantwortlichen fiir den ONA, Koordinationskosten zu vermeiden.

Im umgekehrten Fall einer zu frithen Fertigstellung kann es zu Leerstands- und Uberkapazititskosten
kommen. Innerhalb eines wettbewerblichen Bieterprozesses, bei dem der erfolgreiche Bieter nur fir
die bendtigte Kapazitit bezahlt wird, ist das Risiko einer Uberkapazitidt oder zu frithen Bereitstellung
gering. Wenn der UNB hingegen fiir den Anschluss verantwortlich ist und unter 6ffentlichem Druck

steht, eine ausreichende und rechtzeitige Anschlusskapazitat bereitzustellen, wahrend er die Kosten

6 Auch als GroRenvorteil bekannt, beschreibt in diesem Fall sinkende Bau und Betriebskosten bei steigender
Menge an erbauten und betriebenen ONAs.

7 Bezeichnet zunehmende Kostenvorteile bei steigender Produktvielfalt. Durch erhdéhte Produktvielfalt (OWP
und ONA) kann ein Entwickler und Betreiber Ressourcen biindeln, um diese effizienter zu nutzen.
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an den Endkunden weitergeben darf, steigt die Wahrscheinlichkeit, dass es zu Uberkapazititen
kommt. Diese sind temporar oder permanent, wenn ein OWP erst mehrere Jahre nach Fertigstellung
des ONA angeschlossen wird oder falls die Kapazitit des OWP dauerhaft unter der

Ubertragungskapazitit des ONA liegt.

Darliber hinaus erschwert die Trennung von ONA und OWP eine Optimierung der Gesamtlebenszeit
beider Anlagen. Eine unterschiedliche Lebensdauer verursacht zusatzliche Koordinationskosten durch

mogliche Uberkapazitat am Ende der Lebenszeit.

Das Koordinationsrisiko spiegelt sich zudem im Insolvenzrisiko wider. Wahrend UNBs, aufgrund ihrer
GroRe und der Moglichkeit Kosten auf den Endkunden umzulegen, nur ein geringes Insolvenzrisiko
tragen, ist dieses fiir Dritte, die unabhingig des UNB oder OWPB agieren, gewdhnlich héher. Durch
die Integration von ONA und OWP durch den OWPB kann hingegen das Geschéftsrisiko verringert

werden, wodurch auch das Insolvenzrisiko reduziert wird.

Ein weiterer Aspekt der Koordinationskosten stellt der Regulierungsaufwand fir ein bestimmtes
Marktdesign von ONAs dar. Im Vergleich zu einem monopolistischen UNB-Modell, fiir das die Regeln
der Netzanbindung an Land Ubernommen werden koénnen, erzeugen wettbewerbliche

Ausschreibungen und das Aufstellen neuer Regeln zusatzliche Kosten.

Innovationsanreize (langfristige Kosteneffizienz)

Die kontinuierliche Weiterentwicklung von Ubertragungstechniken und ihr Einsatz sind entscheidend
flr eine langfristige Kosteneffizienz. Im Vergleich zu einer wettbewerblichen Vergabe sind die
Anreize zur Weiterentwicklung bestehender Systeme im monopolistischen Modell geringer, da
Kosten, die durch fehlenden Informationsaustausch mit dem OWP und ineffiziente Technik
entstehen, an den Endkunden weitergegeben werden koénnen. Im Falle wettbewerblicher
Ausschreibungen haben alle Bieter einen Anreiz neue, kostengiinstigere Losungen zu entwickeln, um
die Wahrscheinlichkeit eines Zuschlags zu erhéhen. Im Falle einer getrennten Entwicklung von OWP
und ONA wird der Einsatz von Innovationen, die Verdanderungen beider Anlagen erfordern, erschwert

und damit der Anreiz diese zu entwickeln reduziert.

Kostentransparenz

Im monopolistischen UNB-Modell herrscht aufgrund von Informationsasymmetrien eine geringe
Transparenz. Dariiber hinaus kénnen UNBs bei ungenauen Vorgaben des Regulierers, die Kosten des

ONA mit anderen Netzkosten rechnerisch vermischen, wodurch zusatzliche Unscharfe erzeugt wird.

7
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In einem wettbewerbsbasierten Modell werden durch die Ausschreibungen
Informationsasymmetrien hinsichtlich der individuellen Kosten abgebaut. Die gewonnenen
Kosteninformationen konnten zudem (nachtraglich) 6ffentlich bereitgestellt werden, wodurch eine
grofRere Transparenz erreicht wird. Bei der Integration von OWP und ONA hingegen kann diese

hohere Transparenz durch eine Vermengung mit den Kosten flir den OWP wieder reduziert werden.

Marktéffnung und Finanzierung

Nur durch ein offenes, wettbewerbliches Vergabeverfahren kann der Markt fiir neue Marktakteure
geodffnet werden. Neben OWPB und UNB kénnen neue nationale und internationale Parteien (Dritte)
um die ausgeschriebenen Anlagen miteinander konkurrieren. Eine Offnung gegeniiber dritten

Parteien erlaubt es den Wettbewerbseffekt mittels Ausschreibung noch zu verstarken.

UNBs haben in der Regel, aufgrund ihrer GréRBe und meist staatlich garantierten Umsatzrenditen,
eine hohere Kreditwirdigkeit und genielen daher geringere Kapitalkosten. Im Falle einer
wettbewerblichen Vergabe haben Investoren zusatzliche Moglichkeiten Gber Dritte in ONAs zu
investieren. Aufgrund der freien Entscheidung des OWPB neben einem einfachen Gebot
(ausschlieRlich fiir den OWP) auch ein gemeinsames Gebot fiir OWP und ONA abzugeben, sollten sich
die Finanzierungskonditionen aufgrund geringerer Koordinationsrisiken und einem geringeren Risiko

verbessern.

Zwischenfazit

Aufgrund von Skalen- und Verbundeffekten kann ein effizienter ONA vor allem durch Integration und
groRtmoglichen Wettbewerb erzielt werden. Ein detaillierter Planungsprozess mit Blick auf die
geographische und zeitliche Verteilung der OWPs sollte fallspezifisch analysieren, ob eine Hub- oder

eine Radialverbindung aus wirtschaftlichen und 6kologischen Gesichtspunkten erstrebenswerter ist.

Die Regulierungsbehérde muss in diesem Zuge priifen, ob der Betrieb des ONA durch den OWPB
durchgefiihrt werden kann oder ob der Betrieb durch eine unabhingige Partei (UNB, Dritter)

erfolgen sollte. Der Bau kann mit einer entsprechenden Regulierung jedem Akteur offen stehen.

Eine offene Ausschreibung im Sinne eines groRtmoglichen Adressatenkreises — wer fir die
Entwicklung und/oder den Betrieb des ONA in Frage kommt — sollte dazu fiihren, dass das
kosteneffizienteste Unternehmen identifiziert und groRtmoglicher Wettbewerbs- und Kostendruck

induziert wird. Gegen eine Ausschreibung sprechen ihre Komplexitat und die durch den
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Regulierungsaufwand erhdhten Transaktionskosten. Im Vergleich zum Monopol fiihrt der
Wettbewerb zu hoherer Kostentransparenz und starkeren Anreizen, um die Koordination zu
verbessern und Innovationen zu verfolgen. In Abbildung 3 sind die Ergebnisse der theoretischen

Evaluation Ubersichtlich zusammengefasst.

Abbildung 3:
Theoretische Evaluationsergebnisse verschiedener Regulierungsansitze
. | Monopol || Wettbewerb |
Marktdesign
| Getrennt | | Integriert |
Evaluationskriterien | UnB UNB Dritte owrB |
Offshore-Wind Planung und Umweltauswirkungen

@

Entwicklungsplan

@ O

Kosteneffizienz

Kostensynergien

| @ o

Risiko einer Anschlussverzégerung

| @ )

Risiko ungenutzter Ubertragungskapazitéten

Optimierung der Lebensdauern

Insolvenzrisiko

| @ )

Ausschreibungskosten

Kosten des Regulierungssystems

Entwicklungs-
und Betriebskosten

Koordinations-
kosten

Weitere
Transaktionskosten

Innovations- Innovationsanreize
anreize | @ @
Kostentransparenz
Kostentransparenz

® 0 0606006 ©O 06 O 0 O

i Eintritt neuer Unternehmen (Marktéffnung)
Gewinnung neuer | O

Finanzierungsquellen

@ © 06 © 6 06 0 0 0 0

Attraktivitdt flr neue (private) Investitionen

und Marktteilnehmer
® | ® O

Notiz: Anhand der Farbskala werden im direkten Vergleich die Auswirkungen der Regulierungsentscheidung auf
die Kosten des Netzanschlusses eingeordnet. Rot steht fiir relativ hohe Kosten, Grin fir niedrige Kosten. Gelb
zeigt an, dass aus Kostensicht kein eindeutiger Vor- oder Nachteil besteht.

Quelle: DIW Econ.
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3. Offshore-Netzanschluss: Internationaler Vergleich
unterschiedlicher Praktiken

Die Umsetzung der diskutierten theoretischen Regulierungsansitze zur Ubertragung von Offshore-
Windenergie unterscheidet sich in der Praxis deutlich von Land zu Land. Um die regulatorischen
Auspragungen nicht nur hypothetisch zu vergleichen, untersuchen wir im Weiteren die
Regulierungen filihrender europdischer Lander im Bereich der Offshore-Windenergie. Dabei
verwenden wir die bereits vorgestellten Bewertungskriterien, um herauszustellen, wie sich die
jeweiligen Marktdesigns voneinander unterscheiden und wie sich diese Unterschiede auf die Kosten

der Bereitstellung von ONAs auswirken.
3.1 Vereinigtes Konigreich

Planung

Im Vereinigten Konigreich ist der Crown Estate im Besitz aller Offshore-Flachen. Er Gbernimmt
Verantwortung fir die Identifikation geeigneter Aufstellungsorte und deren Vermietung an OWPBs.
Der Crown Estate initiiert somit den Bewerbungsprozess fiir neue OWPs und deren
Ubertragungsanlagen. Weitere Titigkeiten des Crown Estate sind das Bereitstellen von
Informationen (iber vorgeschlagene Standorte und die Unterstlitzung der Zusammenarbeit der

OWPBs mit Planungs- und Regulierungsbehérden.

Marktdesign

Die Agentur fir Gas- und Elektrizititsmarkte (Office for Gas and Electricity Markets, Ofgem)
entwickelte 2009 gemeinsam mit dem Ministerium fiir Energie und Klimawandel ein neues Gesetz fiir
den Bau und Betrieb von ONAs. GemiR diesem Gesetz werden Lizenzen zur Offshore-Ubertragung im
Rahmen eines wettbewerblichen Ausschreibungsprozesses vergeben. Bau und Betrieb kénnen auf
zwei Arten erfolgen: Entweder baut der OWPB den ONA selbst und tibergibt ihn anschlieend an den
Betreiber des ONA oder der Anschlussbetreiber selbst baut und betreibt den ONA. Bisher wurden

alle ONAs im Vereinigten Konigreich durch den Windparkbetreiber selbst gebaut.

Die Pachtung sowie die Erlaubnis zum Bau und Betrieb des OWP und die Entwicklung des ONA

werden an den Bieter mit den geringsten Gesamtkosten fir OWP und ONA erteilt. Die durch den Bau

des ONA entstehenden Investitionskosten (CAPEX) des OWPB werden durch den Preis abgedeckt,
10
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den der zukiinftige Betreiber des Anschlusses an den OWPB nach dessen Fertigstellung zahlt. Im
Gegenzug erhalt der Betreiber des ONA von der Netzbehorde ein regelmaRiges, Uber einen
festgesetzten Zeitraum gleichbleibendes Entgelt fir den Betrieb, die Instandhaltung und den
anschlieRenden Abbau der Anlage. Die Ubertragungslizenz geht an den Bieter mit dem geringsten
geforderten Entgelt. Dieses Entgelt flieSt zundchst tiber 20 Jahre unabhéangig von der libertragenen

Leistung des OWP und kann im Anschluss verlangert werden (Ofgem, 2010).

Fir die Bereitstellung von ONAs folgt das Vereinigte Konigreich damit einem wettbewerblichen
Ansatz bei dem der Bauauftrag wettbewerblich und integriert und der Betrieb ebenfalls

wettbewerblich, aber getrennt vom Betrieb des OWP vergeben wird.

Kostenauswirkung

Die wettbewerbliche Vergabepraxis schafft Anreize zur Kostenreduzierung von Bau und Betrieb der
OWPs und ONAs. Die Kontrolle der Kostengebote im Ausschreibungsprozess und des finalen
Transferpreises der Ubertragungsanlagen durch Ofgem bei der Ubergabe an den Betreiber

gewahrleisten ein hohes Mal} an Transparenz.

Die Integration von Planung und Bau des OWP ermdéglicht zudem Verbundeffekte und minimiert
durch Internalisierung Koordinationskosten: Aufgrund des integrierten Baus des OWP und des
zugehorigen ONA durch den OWPB hat dieser einen hohen Anreiz, den Anschluss rechtzeitig
fertigzustellen. Ebenso wird der Betreiber des ONA dazu motiviert, eine hohe Netzverfiigbarkeit zu
gewadhrleisten, da eine Unterschreitung der vorgeschriebenen Mindestverfligbarkeit mit einer
Entgeltreduzierung sanktioniert wird. Eine hohe Ubertragungsverfiigbarkeit wird hingegen mit

Bonuszahlungen belohnt.

Skaleneffekte wihrend des Baus durch eine gemeinsame Nutzung von Ubertragungsanlagen mit
Hub-Verbindungen durch mehrere Offshore-Windparks sind nicht vorgesehen, da die
Ubertragungsanlagen auf den jeweiligen Windpark zugeschnitten sind. Bei Betrieb und
Instandhaltung ist es jedoch moglich, dass groRe, auf den ONA-Betrieb spezialisierte Anbieter

Skaleneffekte erzielen und glinstiger operieren kénnen.

Durch den hohen Regulierungsaufwand entstehen aufseiten des Regulierers jedoch ebenfalls Kosten.
Die Organisation des Bieterprozesses, durch den die Betreiberlizenzen vergeben werden, verursacht

Transaktionskosten.

Insgesamt fihrt der vom Vereinigten Konigreich gewdhlte Ansatz einer wettbewerblichen

Ausschreibung sowohl fir den Bau als auch den Betrieb von ONAs zu einem hohen Kostendruck. Die
11
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Ausschreibung fihrt nicht nur unmittelbar zur Auswahl der kostenglinstigsten Option, sondern liefert
auch einen Anreiz fiur technische Innovation und Weiterentwicklung. Der weitgehende Verzicht auf

technische Vorgaben ermoglicht zudem einen flexiblen Einsatz der kostenoptimalen Technik.

3.2 Deutschland

Planung

In Deutschland ermittelt das Bundesamt fiir Seeschiffart und Hydrographie (BSH) zusammen mit der
Bundesnetzagentur (BNetzA) potentielle OWP-Gebiete. Diese werden gemeinsam mit Standorten fir

Kabeltrassen und Ubertragungsplattformen im Flichenentwicklungsplan (FEP) ausgewiesen.

Marktdesign

Unter der gegenwirtigen Marktgestaltung sind die beiden privaten UNBs, TenneT (Nordsee) und

50Hertz (Ostsee), fiir den Bau und Betrieb aller ONAs verantwortlich.

Um das finanzielle Risiko fir OWPBs zu minimieren, sind die deutschen UNBs verpflichtet, bei
verspatetem Netzanschluss, Netzunterbrechungen oder Wartungsarbeiten dem OWPB
Schadensersatz zu leisten. Die UNBs kénnen die hieraus entstehenden Kosten mittels der Offshore-
(Haftungs-)Umlage direkt an den Endverbraucher weitergegeben. Seit 2019 umfasst die Umlage
dabei nicht nur die zusatzlichen Kosten aus Schadensersatzforderungen, sondern die gesamten

Kosten des Offshore-Netzausbaus (Energiewirtschaftsgesetz, 2017).

Fir den Bau und den Betrieb von Offshore-Netzanschlissen folgt Deutschland damit einem

monopolistischen und getrennten Ansatz.

12
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Detailbox 1:

Deutsche Erfahrung bei Offshore-Netzanschliissen (ONAs)

Ubertragungsnetzbetreiber (UNBs)

Die UNBs erhalten Netzgebiihren von den Endkunden in ihrer Region. Die Hohe der Netzgebiihren
wird anhand der Kosten festgelegt, welche der UNB erfahren hat und einer zusitzlichen
Gewinnmarge, welche dem UNB zusteht. Dariiber hinaus erhalten UNB weitere Erlése fiir
Investitionen in den Netzausbau, die durch die BNetzA freigegeben werden. Hierunter fallen auch
die Kosten fur ONAs. Bis 2018 konnten zudem alle Schadensersatzzahlungen durch
Anschlussverzogerungen Uber die Offshore-Haftungsumlage an den Endkunden weitergegeben
werden. Ab 2019 werden (iber die neue Offshore-Netzumlage auch die gesamten Ausbaukosten fir
ONAs erfasst. Durch die Umlagesysteme wird der bereits niedrige Kostendruck fiir UNBs noch
weiter gesenkt, da die entstehenden Kosten nicht von der Erlésobergrenze erfasst werden und
vollstandig von den Endkunden getragen werden. Zudem erschwert fehlende Transparenz eine
Einschatzung der tatsachlich angefallenen Kosten.

Koordinationsprobleme

Der bisher von den UNBs erstellte und von der BNetzA freigegebene Offshore-Netzentwicklungsplan
(O-NEP) wird ab 2019 durch den Flachenentwicklungsplan (FEP) des BSH ersetzt. Darin legt das BSH
nicht nur Ort und Kapazitdt sondern auch die Planung, Routen und Zeitplane fest, denen der Ausbau
der Offshore-Windenergie folgen soll. Fraglich bleibt, ob in dieser Form die bisherigen
Koordinationsschwierigkeiten zwischen den UNBs und OWPBs behoben werden kénnen. In der
Vergangenheit wurden ONAs im Durchschnitt mit einem Jahr Verzégerung fertiggestellt. Hierdurch
mussten allein zwischen den Jahren 2013 und 2016 Schadensersatzforderungen in Héhe von lber
einer Milliarde Euro mittels Umlage von den Endkunden beglichen werden.

Tabelle 1:
Anschlussverzégerungen in der deutschen Nordsee

Dauer Dauer Dauer
Jahr

Projekt Ausschreibung Entwicklung Verzégerun
Inbetriebnahme ) g g 4 4

und Vergabe und Bau Anschluss

2010 BorWinl 8 31 7
2015 BorWin2 9 54 14
2015 HelWinl 10 55 22
2015 SylWinl 8 47 2
2015 HelWin2 11 39 0
2015 DolWin1l 9 53 24
2016 DolWin2 8 54 12

Durchschnitt 9 48 12

Notiz: Alle Zahlen bilden die Dauer der Phasen in Monaten ab.

Quelle: Fichtner (2016).
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Kostenauswirkungen

Unter dem monopolistischen Marktdesign findet in Deutschland erstens kein Wettbewerb um den
Bau und den Betrieb des ONA statt. Hierdurch haben die UNB keinen Anreiz im Projektverlauf Kosten
einzusparen. Zweitens verhindert eine restriktive Planung durch das BSH die Nutzung von
Kosteneinsparpotentialen. In den Planungsgrundsatzen des aktuellen Flachenentwicklungsplans gibt
es unter anderem Leitlinien zur Schallminderung, der Berlicksichtigung von Kulturgiitern oder
Vorgaben zu Riickbauverpflichtungen. Es findet sich jedoch kein Grundsatz zur Forderung eines
wirtschaftlich effizienten Anschlusses (BSH, 2018). Drittens kénnen die UNBs siamtliche Kosten des
Ausbaus der ONAs ohne Gewinneinbuflen auf den Endverbraucher umlegen. Dies reduziert den
Kostendruck weiter, sodass der UNB keinerlei Anreiz hat, z.B. auch in Verhandlungen mit Lieferanten,

eine (vertraglich) kosteneffiziente Risikoverteilung im Sinne des Endkunden anzustreben.

Zusatzlich fiihrt die Trennung von OWP und ONA bei Planung und Bau zu erhohten
Koordinationskosten. Diese offenbaren sich in Anschlussverzégerungen aufgrund mangelnder
Planungsabstimmung und verstarkten Wartungsarbeiten in den ersten Betriebsjahren durch
Kompatibilitdtsprobleme (Fichtner, 2016). Neben ungeplanten Verzégerungen beim Netzanschluss
entstehen weitere Kosten durch erhebliche Leerstdande. Da nicht alle anzuschlieRenden OWPs bei der
Inbetriebnahme des ONA fertiggestellt sind, wird teilweise tiber mehrere Jahre hinweg die Kapazitat

des ONA nur teilweise genutzt.

Demgegeniliber stehen Kosteneinsparpotentiale durch Skaleneffekte. Indem mehrere Windparks
zeitnah durch einen gemeinsamen ONA angeschlossen werden, kdnnen Kosten reduziert werden.
Aufgrund des getrennten Ansatzes gibt es jedoch keine zusatzlichen Einsparungen durch

Verbundeffekte.

Die bisherigen Auflagen der BNetzA an die UNBs an Land wurden gleichbleibend auf die Offshore-
Anbindung Ubertragen, so dass keine zusatzlichen Transaktionskosten durch notwenige
Veranderungen der regulatorischen Rahmensetzung oder durch die Neugestaltung des

Ausschreibungsprozesses entstehen.

Insgesamt gibt es innerhalb des monopolistischen und getrennten Regulierungsrahmens in
Deutschland nur wenige Anreize flr Kostensenkungen oder den Einsatz innovativer Technologien.
Aufgrund der Moglichkeit, im Rahmen der Offshore-(Haftungs-)Umlage Kosten an den Endkunden
weiterzugeben, haben die UNB einen geringen Anreiz Innovationen zur Kostensenkung zu
entwickeln. Der Mangel an Transparenz verhindert zusatzlich Kostendruck. Die UNBs geben lediglich

alle zwei Jahre die Investitionskosten fir Offshore-Anschliisse an die BNetzA weiter. Diese
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veroffentlicht darauf basierend alle zwei Jahre grobe Kostenschatzungen im Offshore-

Netzentwicklungsplan (O-NEP).

3.3 Niederlande

Planung

In den Niederlanden formuliert das Ministerium fiir Wirtschaft und Klimapolitik einen
Entwicklungsrahmen fiir den Bau von OWPs. Darin definiert es die Flachen, Kapazitat und Trassen fir
die Netzanbindung. Dabei legt das Ministerium auch die technischen Bedingungen fir

Ubertragungsanlagen fest (Loyens & Loeff, 2016).

Marktdesign

Ahnlich der Marktstruktur in Deutschland ist in den Niederlanden der UNB (TenneT) allein fir
Planung, Bau und Betrieb von ONAs verantwortlich. Der UNB ist in staatlichem Besitz und unterliegt

der Aufsicht der Behérde fiir Konsumenten und Markte (ACM).

Fir den Bau der ONAs erhilt der UNB staatliche Subventionen. Bei Anschlussverzégerungen und
lingeren Ausfillen kann der OWPB Schadensersatz vom UNB einfordern. In den Niederlanden
erfolgen somit der Ausbau und Betrieb von ONA nach einem getrennten und monopolistischen

Ansatz.

Kostenauswirkungen

Wegen des fehlenden Wettbewerbs innerhalb der monopolistischen Struktur in den Niederlanden

herrscht kein wesentlicher Kostendruck. Fehlende Kostentransparenz verstarkt diesen Effekt.

Die Trennung von OWP und ONA bei Bau und Planung verhindert Verbundeffekte und sorgt fir
erhohte Koordinationskosten. Diese entstehen durch Anschlussverzogerungen, Leerstandskosten

und Schwierigkeiten bei der Planungsabstimmung.

Andererseits verweist TenneT als groBer Anbieter von ONAs auf die positiven Auswirkungen durch
Skaleneffekte und erwartet bis 2023 durch standardisierte Anlagen, eine verbesserte Lieferkette und
neue Arbeitsmethoden Kosteneinsparungen von mindestens 40 Prozent (Netherlands Enterprise
Agency, 2017). Dariber hinaus entstehen fiir den Regulierer keine zuséatzlichen Kosten durch eine

komplexe wettbewerbliche Ausschreibung.
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34 Danemark

Planung und Marktdesign

Die danische Energieagentur ist aktuell fiir die Planung aller OWPs und deren ONAs verantwortlich.
Der staatliche UNB (Energinet) trdgt bei diesem Planungsprozess die Verantwortung fiir
Einschatzungen zu Umweltauswirkungen und erstellt Vorgaben fir die technischen Anforderungen
an die OWP. Wenn diese durch den OWP erfiillt sind, verpflichtet sich der UNB, den ONA
bereitzustellen. Danemark folgt damit einem getrennten und monopolistischen Ansatz zur
Bereitstellung des ONA. Die Regulierung wurde im Marz 2019 auf ein integriertes und
wettbewerbliches Modell umgestellt. Seitdem werden OWP und ONA gemeinsam wettbewerblich

ausgeschrieben (Danish Energy Agency, 2019).

Zusatzlich zu den Planungsaktivitdten der danischen Energieagentur existiert ein sogenanntes ,,open-
door-procedure”. Hierbei kdnnen OWPBs initiativ potentielle Standorte auflerhalb der staatlich
ausgewiesenen Flachen vorschlagen. Dies umfasst, dass OWPB auch die Planung fir den ONA
tibernehmen und die Ubergabe des erzeugten Stroms an den UNB erst an Land erfolgt. In diesem Fall
wird ein integrierter Ansatz verfolgt, der zwar nicht monopolistisch ist, jedoch auch mangels
geplanter Ausschreibungsverfahren keinen vollwertigen Wettbewerb darstellt. In der Praxis fand
diese Herangehensweise bisher kaum Anwendung. In den letzten 10 Jahren wurden in Ddnemark
lediglich drei ONA-Projekt unter dem ,open-door-procedure” erbaut. Mit einer angeschlossenen

OWP-Leistung von jeweils weniger als 30 MW sind diese zudem als Testobjekte einzustufen.

Kostenauswirkungen

Im ersten Fall eines getrennten und monopolistischen Ansatzes sind die Kostenauswirkungen ahnlich
wie in Deutschland und den Niederlanden. Fehlender Wettbewerb schafft keinen zusatzlichen
Kostendruck und sorgt flir wenig Transparenz und geringe Innovationsanreize. Die Trennung von
ONA und OWP erméglicht zwar Skaleneffekte fiir den UNB, verhindert dafiir jedoch Verbundeffekte

und lasst zusatzliche Koordinationskosten entstehen.

Im zweiten Fall, des integrierten ,open-door-procedure”, unterliegt der fir den Bau des ONA
verantwortliche OWPB einem héheren Kostendruck. Zudem kdnnen Verbundeffekte durch einen
gemeinsamen Bau und Betrieb erschlossen werden. Zusatzlich werden Koordinationskosten
reduziert, da die Interessen des fiir den ONA und den OWP Verantwortlichen durch die Integration

gleichgerichtet werden. Allerdings kénnen die im anderen Fall méglichen Skaleneffekte des UNB
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entfallen. Aufgrund des hoheren Verwaltungsaufwandes durch zwei parallele Verfahren ist zudem

mit héheren Transaktionskosten fiir den Gesetzgeber zu rechnen.

3.5 Schweden

Planung

In Schweden ist nur der OWPB fiir die Auswahl eines geeigneten Standortes zustandig. Erhalt er die
Freigabe durch die Regulierungsbehorde, liegen in diesem dezentralen Modell die anschliefende
Planung, der Bau und der Betrieb des ONA in den Handen des OWPB. Dies umfasst auch die
Finanzierungskosten, weshalb Offshore-Windenergie aufgrund der hohen Anschlusskosten in der
Vergangenheit nicht mit Onshore-Windenergie konkurrieren konnte. Derzeit existiert kein

libergeordneter Netzentwicklungsplan fir Offshore-Windenenergie.

Marktdesign

Im schwedischen Ansatz tragt der OWPB die gesamte Verantwortung und Kosten fiir die Entwicklung
und den Betrieb eines ONA. Auf Grund der hohen Verfligbarkeit von Wasserkraft wurde der Ausbau
von OWPs lange Zeit als unwirtschaftlich angesehen. Im Zuge einer Musterung der aktuellen
Rahmensetzung mit dem Vorsatz ehrgeizigerer Klimaschutzziele wird derzeit durch die schwedischen
Behorden eine Neuregelung gepriift. Im Zentrum steht dabei eine Reduzierung der Kosten des ONA.
Debattiert werden eine Ausweitung der Netzanbindungspflicht des staatlichen UNB (Svenska
kraftndt) auf OWPs und eine Subventionierung der Errichtung des ONA durch den OWPB (Swedish

Energy Agency, 2018).

Kostenauswirkungen

Im bestehenden System sind in Schweden OWPs aufgrund hoher Kosten nicht wettbewerbsfahig, da
OWPBs die Kosten des Netzanschlusses vollstandig tragen miissen. Obwohl die OWPBs durch den
integrierten Ansatz in der Theorie geringe Koordinationskosten erfahren und Verbundeffekte nutzen
kénnen, gleichen diese die hohe Belastung durch die selbststandige Finanzierung des ONA nicht

ausreichend aus.

Sollte ein UNB-Modell eingefiihrt werden, sind dhnliche Auswirkungen wie in Deutschland und den
Niederlanden zu erwarten, welche sich durch hohe Koordinationskosten und einen geringen Anreiz

fir Kostensenkungen auszeichnen.
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Eine Subventionierung der ONAs stellt eine Moglichkeit dar, die Wettbewerbsfahigkeit der OWPs im
Vergleich zu anderen Stromquellen zu steigern, ohne auf einen partiellen Kostendruck beim Bau von
ONA zu verzichten. Eine umfassende Evaluation ist angesichts des gegenwartigen

Entwicklungsstadiums der schwedischen Offshore-Windenergie jedoch nur eingeschrankt moglich.

Zwischenfazit

Im internationalen Vergleich dominiert das monopolistische UNB-Modell mit getrenntem Bau und
Betrieb von OWP und ONA. Zwar bietet die Mdoglichkeit eines ,,open-door-procedure” in Danemark
eine starker integrierte und wettbewerbliche Ausrichtung als in Deutschland und den Niederlanden,
jedoch herrscht in der Praxis auch dort das monopolistisch getrennte UNB-Modell vor. Lediglich das
Vereinigte Konigreich wendet ein dezidiert wettbewerbliches Ausschreibungsprinzip an. Hinsichtlich
der Integration stellt das britische System eine Mischform dar, da nur bei Planung und Bau eine

Integration von OWP und ONA stattfindet, der Betrieb jedoch getrennt vergeben wird.

Abbildung 4:
Einordnung der verglichenen Lander bei gegenwartiger Regulierung fiir ONA nach Wettbewerbsgrad und
Integration von OWP und ONA in der Praxis

Wettbewerb

UK

6,8 GW

DK

1,3G6W
Ab 2019

Getrennt @7 Integriert

DK

1,3GW
Bis 2019

Monopol

Notiz: Dargestellte GréRen geben relativ die Kapazitat der Offshore-Windkraft der Lander an.

Quelle: Global Wind Energy Council (2017) und DIW Econ.
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4.  Empirischer Kostenvergleich zweier
unterschiedlicher Marktdesigns

4.1 Daten und Methode

Ldnderauswahl: Deutschland und das Vereinigte Kénigreich

Die Ergebnisse der theoretischen Diskussion zu Anreiz- und Kostenwirkungen unterschiedlicher
Marktdesigns wird im folgenden Abschnitt anhand empirischer Daten untersucht. Um die
Auswirkungen des unterschiedlichen Marktdesigns zu messen, vergleichen wir die angefallenen ONA-
Kosten zweier strukturell dhnlicher Lander mit unterschiedlicher Regulierung. Fiir diesen empirischen

Vergleich bieten sich Deutschland und das Vereinigte Konigreich an.

Abbildung 5:
Globale Offshore-Windenergiekapazitdt in MW nach Landern
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o N - ‘ ‘ ‘ ‘
Schweden Belgien Niederlande Danemark China Deutschland Vereinigtes
Koénigreich

m2016 m2017

Quelle: Global Wind Energy Council (2017).

Erstens liefern beide Lander den weltweit groBten Anteil an Offshore-Windenergie (Abbildung 5).

Zudem &hneln sich Deutschland und das Vereinigte Konigreich nicht nur in ihrer GréRenordnung,
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sondern auch in ihrem bisherigen und zukiinftigen Entwicklungspfad: Beide Lander haben sich dazu
entschlossen, Offshore-Windenergie in das Zentrum ihrer Energiepolitik zu riicken (Abbildung 6).
Zweitens beschrankt sich diese dhnliche Entwicklung nicht nur auf Offshore-Windenergie.
Deutschland und England sind bisher Teil desselben Binnenmarktes und wirtschaftlich dhnlich
fortgeschritten. Sie verfligen Uber vergleichbare Lohn- und Preisniveaus und dhneln sich auch
hinsichtlich ihres technischen Wissens, ihrer verfligbaren Infrastruktur und den maritimen

Bedingungen in der Nordsee.

Abbildung 6:
Installierte Offshore-Windenergie in Deutschland und dem Vereinigten Kénigreich
12.000
10.000
8.000
3
s 6.000
4.000
2.000
2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
m Neu installierte Kapazitat (GER) m Neu installierte Kapazitat (UK)
= Kumuliert installierte Kapazitdt (GER) = Kumuliert installierte Kapazitat (UK)

Quelle: Ofgem (2018) und BNetzA (2017).

Drittens unterscheiden sich beide Lander deutlich in dem gewahlten Regulierungsansatz der ONA-
Bereitstellung. Deutschland verfolgt einen monopolistischen Ansatz, bei dem Planung, Bau und
Betrieb des OWP und des ONA getrennt stattfinden. Das Vereinigte Konigreich hingegen folgt einem
wettbewerbsorientierten und integrierten Regulierungsansatz bei Planung und Bau sowie einer
wettbewerblichen Vergabe beim Betrieb. Aufgrund der &ahnlichen Rahmenbedingungen aber
unterschiedlichen Regulierungssystemen eignet sich die Untersuchung dieser beiden Lander, um

Rickschlusse auf den Einfluss des Marktdesigns bzw. einer offenen, wettbewerblichen Vergabe auf
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Kostenunterschiede beim ONA zu ziehen. Um die Kosten des ONA in beiden Ladndern zu messen und

zu vergleichen, greifen wir auf das Konzept der Levelized Cost of Electricity zurlick (siehe Detailbox 2).

Detailbox 2:

Levelized Cost of Electricity (Transmission)

Die Levelized Cost of Electricity (LCoE) bietet ein umfassendes Mal, um die Effizienz einer
stromproduzierenden bzw. -verarbeitenden Anlage zu bewerten (Short, Packey & Holt, 1995).
Dabei bestimmen die LCoE den Barwert pro Energieeinheit (z.B. MWh), bei dem ein Energiesystem
seine Anfangsinvestition und gesamten Betriebskosten amortisiert.

Bisher wird diese Methode meistens verwendet, um die Wirtschaftlichkeit einer
stromerzeugenden Anlage zu bewerten. Wir (bertragen das Konzept der LCoE auf Anlagen zur
Stromubertragung. Die LCoE bilden in unserer Darstellung die diskontierten Gesamtkosten (Euro)
pro Ubertragene und diskontierte Energieeinheit (MWh) iber die gesamte Lebenszeit ab.

Levelized costs of electricity
transmission (LCoE) pv Barwert
CAPEX Anfangsinvestition

Gesamtkosten Uber die Nutzungsdauer

- Gestamtlbertragung iiber die Nutzungsdauer OPEX Betriebskosten

I Investitionen im Jahr t
_ PVCAPEX + PV OPEX _ '
= PV Total MWh M, Betriebskosten im Jahr t
E, Energie tibertragen im Jahr t
n Lt M
_omta+nt r Realer Zinssatz
I - . Erwartete Lebensdauer der Anl
=11 + 1)t n rwartete Lebensdauer der Anlage

Eine beispielhafte Berechnung der Kosten anhand der Methode der LCoE findet sich in Anhang A.

Quelle: Short et al. (1995).

Offshore-Netzanschluss: Abgrenzung

Aufgrund der unterschiedlichen Regulierungssysteme besteht fiir das ONA-System keine einheitliche
Abgrenzung. Um die Gesamtkosten der Stromibertragung vergleichbar zu machen, berlicksichtigen
wir alle notwendigen Anlagen zwischen OWP und dem Netz an Land. Im Falle von ONAs, die auf
Wechselstrom (AC) zurlickgreifen, beginnt das ONA-System mit der Umspannstation am OWP (Nr. 1

in Abbildung 1) und endet mit der Umspannstation an Land (Nr. 4).
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Bei ONAs, die Gleichstrom (DC) verwenden, ziehen wir die Grenzen des ONA-Systems an den
gleichen Stellen wie bei Systemen mit Wechselstrom (AC). Da der ONA mit DC-Technik oftmals
mehrere OWPs mit jeweils eigener Umspannstation (Nr. 5) an seiner Konverterstation (Nr. 7)
biindelt, werden dem ONA alle zur Stromibertragung bendtigten Umspannstationen (Nr. 5)

zugerechnet.

Daten

CAPEX

Die anfanglichen Investitionskosten (CAPEX) stellen den gréRten Kostenfaktor fir den ONA dar. Zur
Berechnung der LCoE betrachten wir externe Investitionskosten (CAPEX) fiir 17 britische und 9
deutsche ONAs, welche bei Ofgem fiir das Vereinigte Konigreich bzw. bei entso-e® und 50Hertz fiir
Deutschland verfiigbar sind (ZfK, 2018; Ofgem, 2019; entso-e, 2018). Fiir ONAs, bei denen externe
CAPEX-Daten nicht vorliegen, berechnen wir diese mit Hilfe von verfligbaren
Sttickkosteninformationen von der BNetzA (2013; 2015; 2017) und Ofgem (2015). Zur Berechnung
der spateren Kostenauswirkungen aufgrund struktureller Unterschiede zwischen deutschen und
britischen ONAs, greifen wir auf Kosteninformationen von National Grid ESO (2015) zurick. Diese

basieren auf Anfragen bei Lieferanten und dienen uns als Referenzwerte.

8 European Network of Transmission System Operators for Electricity
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Tabelle 2:
(Reale) Stiickkostenentwicklung einzelner ONA-Komponenten in Deutschland und dem Vereinigten
Konigreich

Teil des Kosten . .
Net hi Einheit
etzanschlusses 2013 2015 2017
DC Kabel 2,07 2,05 2,00 Mio. EUR/km
Nordsee AC Kabel 1,55 1,54 1,50 Mio. EUR/km
T DC Station 1,03 1,03 1,00 Mio. EUR/MW
(T
S AC Kabel 2,07 3,33 4,35 Mio. EUR/km
‘3 Ostsee
8 AC Station 0,21 0,31 0,40 Mio. EUR/MW
AC Kabel 1,45 1,54 1,50 Mio. EUR/km
Onshore
DC Kabel 4,14 4,10 4,00 Mio. EUR/km
AC Kabel 1,02 1,23 1,31 Mio. EUR/km
w < Nordsee
4:-’0 g & Irische AC Station 0,02 0,06 0,06 Mio. EUR/MW
£ & See
g AC Kabel 1,47 1,89 2,02 Mio. EUR/km
(]
> X
Onshore AC Kabel 0,7 0,66 0,68 Mio. EUR/km

Notiz: Alle Kosten entsprechen dem Basisjahr 2017. Alle Stiickkosten aus britischer Hand wurden nach dem
durchschnittlichen Wechselkurs von 1,20 EUR/GBP des Beobachtungszeitraums von 2011 bis 2017 in EUR umgewandelt.
Kosteninformationen aus dem Vereinigten Konigreich fur 2017 sind nicht verfiigbar und wurden aus den
inflationsbereinigten Daten von 2015 errechnet. Da Kosten fiir die Offshore-Umspannstation der OWPs in der
deutschen Nordsee nicht verfligbar ist, verwenden wir stattdessen die Kosteninformationen aus der deutschen Ostsee.

Quellen: BNetzA (2013; 2015; 2017) und Ofgem (2015).

Um unsere Berechnungen abzusichern, haben wir die aus unserem Modell errechneten Kosten mit
den verfligbaren CAPEX Informationen aus beiden Landern vergleichen. Trotz der hohen
Individualitat der einzelnen Projekte liegt die gesamte Abweichung zwischen den externen Daten und
der von uns errechneten Gesamtkosten im Durchschnitt bei lediglich 1,3% im Vereinigten Kénigreich
und 2,0% in Deutschland (Anhang B). Wir erachten damit unsere Modellrechnung fiir hinreichend

genau.’

OPEX
Zur Berechnung der Betriebskosten folgen wir in beiden Landern den Annahmen von Brard (2018),
der von jahrlichen OPEX in H6he von 1% der CAPEX ausgeht. Diese decken sich mit einer Studie Gber

die tatsachlichen OPEX in Deutschland, die eine Bandbreite zwischen 0,9% und 1,45% fur realistisch

° Da es sich bei der Abweichung im Vereinigten Kénigreich um eine Uberschitzung von 1,3% und in

Deutschland um eine Unterschatzung von 2,0% handelt, wiirde dies die GroRe eines durch ineffizientes
Marktdesign hervorgerufenen Kostenaufschlags sogar unterschatzen.
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einschétzt (Ritzau, Macharey, Svoboda, & Wilms, 2017). Damit folgen wir der Ansicht eines
Gutachtens der BNetzA, welches die Einschitzung der UNBs {iber eine Betriebskostenpauschale von

3,4% der CAPEX als Giberhoht ansieht (BNetzA, 2017).

Nutzungsdauer

Fiir unser Basismodell erwarten wir eine Nutzungsdauer des ONA von 25 Jahren. Diese
Nutzungsdauer stiitzt sich primar auf die erwartete Lebensdauer und die gesetzliche Zulassung der
angeschlossenen OWPs. Das BSH vergibt in Deutschland eine Lizenz fiir den Betrieb eines OWP
Ublicherweise flr 25 Jahre (BMWi, 2015). Im Vereinigten Konigreich ist der regelmaRig zustehende
Umsatz aus der Ausschreibung auf 20 Jahre festgelegt. Es wird im Anschluss jedoch eine
Verlangerung oder Neuausschreibung ermoglicht, falls der OWP Uber diesen Zeitraum hinaus

betrieben werden soll (Ofgem, 2010).

Auch aus Erfahrungswerten und Angaben von Betreibern wird diese GréBenordnung unterstitzt. Der
1991 erbaute OWP ,Vindeby” in Danemark wurde nach Ablauf der 25-jahrigen Zulassung im Jahr
2017 zuriickgebaut und produzierte bis zuletzt mit allen Turbinen Strom. Fiir die ONAs rechnet der

UNB TenneT dariiber hinaus mit einer Lebensdauer von 30 Jahren (TenneT, 2017).

Basierend auf dem Zeithorizont der gesetzlichen Zulassungen und der Erfahrungswerte halten wir
eine Nutzungsdauer von 25 Jahren fir realistisch. Um auch eine mogliche langere oder kiirzere
Nutzungsdauer zu beriicksichtigen, ziehen wir erganzend in unserer Sensitivitatsanalyse auch eine

Nutzungsdauer von 20 bzw. 30 Jahren in Betracht (Anhang C).

Kapitalkosten (WACC)

Fir unsere Modellrechnung gehen wir fir deutsche Netzanschlisse von durchschnittlichen
nominalen Kapitalkosten (WACC) von 5,67% aus, welche die Kapitalkosten fir TenneT im Jahr 2016
abbilden (Moody's, 2018). Fur das Vereinigte Konigreich folgen wir den Ergebnissen des
Evaluationsberichts durch Ofgem, der flir den untersuchten Zeitraum durchschnittliche nominale
Kapitalkosten von 6,83% ermittelt hat (Ofgem, 2018). Eine Sensitivitdtsanalyse findet sich hierzu

ebenfalls in Anhang C.

Sonstige Faktoren

Wir rechnen in unserem Basisfall mit einer Auslastung von 3.500 Volllaststunden pro Jahr. Dies
entspricht einem Nutzungsgrad von 40% und leitet sich aus der mittleren Last der in unserer
Stichprobe betrachteten OWPs ab (Energy Numbers, 2018). Um die britischen Kosteninformationen

von Pfund in Euro umzurechnen, verwenden wir den durchschnittlichen Wechselkurs aus der
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Zeitspanne der bereits realisierten Projekte unserer Stichprobe aus den Jahren 2011 bis 2017. Dieser
betragt 1,20 EUR pro GBP. Fiir unser Basismodell gehen wir ferner von einer Inflationsrate von 2%
aus. Wir folgen damit den Zielvorgaben der Europdischen Zentralbank (EZB) und der Bank of England

(BoE).

Die Auswirkungen von Veranderungen dieser Faktoren (wie eine zukiinftige Steigerung der Effizienz
von Windenergieanlagen, Inflations- oder Wechselkursschwankungen) haben einen quantitativen
Einfluss auf das absolute Kostenniveau. Qualitativ bleiben die Aussagen davon jedoch unberihrt

(Anhang C).

Selektion der Stichprobe

Um die Auswirkungen unterschiedlicher Regulierungsansatze zu messen, vergleicht die vorliegende
Studie die Kosten fiir ONAs im Vereinigten Konigreich und in Deutschland. Hierflr berilicksichtigen
wir im Vereinigten Konigreich alle ONAs, die Bestandteil der seit 2011 bestehenden ersten
Ausschreibungsrunde waren. Da in Deutschland alle ONAs innerhalb der monopolistischen und
getrennten Regulierung gebaut und geplant werden, bericksichtigen wir zunachst alle deutschen

ONA:s.

In der deskriptiven Statistik der Gesamtstichprobe zeigen sich im Vereinigten Konigreich keine
maRgeblichen Unterschiede zwischen Irischer See und Nordsee. Wir gehen daher von vergleichbaren

geologischen und maritimen Voraussetzungen fiir den Bau und Betrieb in beiden Meeren aus.

In Deutschland hingegen unterscheiden sich die Bedingungen fiir den Bau in der Nord- und Ostsee
stark. Obwohl die zu Uberbriickende Anschlussldnge der ONAs in der Ostsee deutlich geringer ist als
in der Nordsee, sind die Kosten in der Ostsee hoher.'® Diese werden oft auf schwierige Bedingungen
am Meeresgrund zuriickgefiihrt, der in der Ostsee durch unregelmaRige Bodenprofile und starke
Munitionsbelastungen gekennzeichnet ist. Da die Auswirkungen der Umweltbedingungen auf die
Kosten von ONAs in der Ostsee nicht isoliert werden kénnen, schlieBen wir die dort erbauten ONAs

aus unserer Stichprobe aus (Abbildung 7).

' Die ONAs in der Ostsee liegen im Schnitt mit LCoE von 45,04 EUR/MWh deutlich Uber dem

durchschnittlichen Wert in der Nordsee (35,32 EUR/MWh, urspriingliche Daten mit allen ONAs). Gleichzeitig
besitzen ONAs in der Ostsee durchschnittlich nur eine Anschlusslange von 93km im Vergleich zu 135km in
der Nordsee.
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Abbildung 7:

Auswahl und Selektionskriterien der zugrundliegenden Stichprobe

ONAs in UK

(Beginn mit erster ONAs in GER
Ausschreibungsrunde) n=20
n=25
Irische und Ausschluss von ONA in
Nordsee mit Ostsee aufgrund
dhnlichen unterschiedlicher
Bedingungen Umweltbedingungen
A 4 A 4

n=25 n=16
Ausschluss von Test- und
Pilotprojekten mit
weniger als 100 MW
A y
n=24 n=14

Ausschluss von Projekten
nach 2023 oder
unentschlossener Technik

Quelle: DIW Econ.

Des Weiteren verzichten wir auf ONA mit einer Kapazitdt unter 100 MW, da diese als Testprojekte
dienen. Als Pilotprojekt fiir DC Technik schliefen wir zudem BorWinl von unserer empirischen
Analyse aus. Unsere Stichprobe beschrankt sich zudem auf Projekte bis 2023. Spatere ONAs bieten
auf individueller Projektebene keine genaue Planungssicherheit hinsichtlich ihrer Durchfiihrung, der
Ubertragungstechnik oder des Umfangs anzuschlieRender OWPs."" Trotz dieser Einschrankungen
deckt der verbleibende Umfang der Stichprobe mit 18,5 GW knapp 80% der gesamten Kapazitat™ in
beiden Landern ab und schafft damit ein hinreichend aussagekraftiges Abbild der ONAs im

Vereinigten Kénigreich und in Deutschland.

' Obwohl SylWin2 (2025) im Netzentwicklungsplan 2017 angekiindigt war, wurden Plane zur weiteren
Umsetzung gegen Ende 2018 vorerst eingestellt. Ob SylWin2 gebaut wird ist derzeit nicht bekannt.

2 m Vereinigten Konigreich deckt unsere Stichprobe 99% der wettbewerblich ausgeschriebenen britischen
Offshore-Kapazitdt ab. In Deutschland deckt unsere Stichprobe 60% der Kapazitdt der ONA-Projekte ab.
Dieser Unterschied ist vorrangig darauf zurlickzufiihren, dass die Ostsee ausgeschlossen wurde und die
deutsche Planung weiter in die Zukunft reicht als im Vereinigten Konigreich. Ein maRgeblicher Anteil der
geplanten Kapazitat in Deutschland ist erst fir 2025 angesetzt. Fiir diesen Zeitraum liegen im Vereinigten
Konigreich noch keine Informationen zu geplanten ONAs vor.
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4.2  Empirische Ergebnisse

4.2.1  Deskriptive Statistiken

Die durchschnittlichen Kosten der Offshore-Stromibertragung gemessen in LCoE liegen in
Deutschland (Nordsee) bei 35 Euro/MWh und im Vereinigten Kénigreich bei 16 Euro/MWh. Die LCoE

liegen damit mehr als doppelt so hoch wie die LCoE britischer ONAs.*

Abbildung 8:
LCoE der ONA in Deutschland (links) und im Vereinigten Konigreich (rechts) auf Projektebene (finale
Stichprobe)
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Quelle: DIW Econ.

Vergleicht man die Kosten der ONAs in Deutschland und dem Vereinigten Konigreich tber die Jahre,
zeichnet sich lediglich im Vereinigten Konigreich ein leichter Kostenanstieg ab. Dieser ist jedoch auf

die stark gestiegenen Entfernungen britischer ONAs zurilickzufiihren. In Deutschland wurden die

'3 Die durchschnittlichen Kosten fiir Netzanschliisse in der Ostsee liegen mit 45 EUR/MWh noch deutlich héher,
obwohl sie kiirzere Entfernungen lberbriicken missen und vermeintlich glinstigere Wechselstrom-Technik
(AC) verwenden.
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OWPs aufgrund der umwelttechnisch sensiblen Kiistenbereiche von Beginn an weiter auf See

geplant, weshalb sich die Anschlusslangen kaum verandert haben.

Tabelle 3:
Durchschnittswerte der finalen Stichprobe in der zeitlichen Entwicklung
Vereinigtes Konigreich Deutschland
bis 2017 von 2018 A bis 2017 von 2018 A
Kistenentfernung (km) 16 a4 +175% 69 72 +4%
Ubertragungskapazitit (MW) 308 734 +138% 609 900 +48%
LCoE (EUR/MWh) 15,18 17,74 +17% 34,91 35,50 +2%

Quelle: DIW Econ.

Der Kostenunterschied der LCoE von 19 EUR/MWh muss dariber hinaus mit Blick auf weitere
Unterschiede zwischen den ONA in Deutschland und dem Vereinigten Konigreich detaillierter
beleuchtet werden. Neben den héheren Kosten (LCoE), weisen deutsche ONAs groRere Kabellangen

(On- und Offshore) auf und setzen groRtenteils auf Gleichstrom-Technik (DC).

Tabelle 4:
Durchschnittswerte der finalen Stichprobe aufgeteilt nach Land und Meer

Vereinigtes Konigreich Deutschland
Irische See Nordsee Nordsee

Technik Nur AC Nur AC DC AC
Kustenentfernung (km) 15 31 76 40
Onshore Kabelldange (km) 10 21 61 17
Offshore Kabelldnge (km) 38 52 92 39
Ubertragungskapazitit (MW) 322 514 817 112

LCoE (EUR/MWh) 15,24 16,91 38,01 21,67
Anzahl 8 16 9 2

Quelle: DIW Econ.

Um einen Rickschluss Uber die Auswirkungen der unterschiedlichen Marktdesigns auf die
Kostenniveaus zu ziehen, gilt es daher in einem nachsten Schritt den Kostenunterschied zwischen

dem Vereinigten Kénigreich und Deutschland um den Einfluss anderer Faktoren zu bereinigen:
B Kabelldnge: Onshore und Offshore
m  Technik: ACvs. DC

m  Uberkapazitaten
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m  Umweltauflagen

B Finanzierungskosten

4.2.2  Kabelldange

Zwischen den ONAs im Vereinigten Konigreich und Deutschland besteht ein Unterschied hinsichtlich
der zu Uberbrickenden Anschlusslange. Da die Kosten eines ONA maligeblich von der Kabellange

gepragt sind, erklart deren unterschiedliche Lange auch einen Teil des Kostenunterschieds zwischen

den beiden Landern.

Abbildung 9:

LCoE in Abhingigkeit von der Anschlusslinge (km) mit Ubertragungskapazitit (MW) sowie Land und Technik
(AC oder DC) im Kontext der technischen Rahmenbedingungen von AC- und DC-Systemen
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Notiz: Die farblichen Bereiche markieren den Entfernungskorridor in dem nach der aktuellen
Forschungsliteratur die jeweilige Ubertragungstechnik einen Kostenvorteil besitzt.

Quelle: DIW Econ.

Aufgrund der hoheren Kosten fiir den Kauf und die Verlegung steigert die zusatzliche Kabellange die
CAPEX deutlich. In Deutschland beobachten wir im Schnitt eine zusatzliche Kabellange von 44 km an

Land und 45 km auf See. Diese erklaren einen Teil der hoheren LCoE in Deutschland.
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Um den Kostenunterschied zu kalkulieren, verwenden wir publizierte Stlickkosteninformationen fiir
Kabel und Installation die auf Anfragen bei Lieferanten basieren.** Wir finden hierbei, dass sich die
zusatzlichen Kosten bei der Anschaffung und Installation fiir ein durchschnittliches Projektvorhaben
in Deutschland auf 108 Mio. EUR summieren. Wir berlicksichtigen die zusatzlichen Kosten je nach
Ubertragungstechnik fiir alle ONAs auf Projektebene, um den Einfluss auf die durchschnittlichen LCoE
unserer Stichprobe in Deutschland zu ermitteln. Die zuséatzliche Distanz erklart damit 5,60 EUR/MWh

der héheren LCoE in Deutschland im Vergleich zum Vereinigten Kénigreich.

423 Technik

Ob AC- oder DC-Systeme fiir ein gegebenes Projekt die wirtschaftlichere Ubertragungslésung
darstellen, wird kontrovers diskutiert. Obwohl Kapazitdt, Ort und technisches Know-how eine
entscheidende Rolle spielen, wird in der Regel die Lange des Anschlusses als maRgebliches Kriterium
herangefiihrt. AC-Systeme werden dabei flr kirzere Distanzen bevorzugt. Sie zeichnen sich zwar
durch hohere Kabelkosten aus, besitzen dafiir aber geringere Stationskosten, da in der Regel nur eine
Offshore-Umspannstation notwendig ist (Abbildung 1). Sie gelten daher bei Entfernungen bis zu 60-
80 km als kostengiinstige Ubertragungsméglichkeit (Xiang, Merlin, & Green, 2017). Um Entfernungen
dariiber hinaus mit einer Frequenz von 50 Hz zu Uberbricken, sind zusatzliche
Kompensationsstationen entlang der Route notwendig.”® DC-Systeme hingegen werden traditionell
fir groBere Entfernungen verwendet. Sie haben hdhere Stationskosten aufgrund zweier zusatzlicher

Konverterstationen, dafiir aber geringere Kabelkosten.

Aufgrund des komplexen Zusammenspiels der Distanz mit der Ubertragungskapazitit ergibt sich ein
breiter Korridor an Anschlusslangen, in dem die Anwendung beider Techniken 6konomisch sinnvoll
sein kann. Empirisch erhéartet sich diese These. Innerhalb unserer Stichprobe werden kurze Distanzen
ausschlieBlich tiber AC-Systeme verbunden. Fir mittlere bis lange Entfernungen werden hingegen

beide Techniken angewendet.

Dabei unterscheidet sich die Anwendungshaufigkeit der Technik zwischen den untersuchten Landern.
Deutschland setzt verstarkt auf DC-Systeme, wohingegen das Vereinigte Konigreich ausschliefllich
AC-Systeme verwendet. Ein weiterer Einflussfaktor auf die Entscheidung zwischen AC- und DC-

Systemen ergibt sich aus der Ubertragungsleistung einzelner Kabel und den daraus resultierenden

! Diese wurden durch National Grid ESO fiir das Jahr 2015 durch Anfragen bei Lieferanten gesammelt (National
Grid ESO, 2015).

> Diese werden zum ersten Mal fiir ONAs bei den britischen OWPs Hornsea Project One und Two eingesetzt.
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Auswirkungen auf Kabelkorridore. Nach derzeitigem Stand der Technik sind einzelne AC-Kabel auf
eine Leistung zwischen 300 bis 400 MW begrenzt. Fiir ein Wechselstromsystem mit 900 MW in
Deutschland ware daher eine Verlegung von drei AC-Kabeln notwendig, anstelle von zwei DC-Kabeln
fiir ein vergleichbares Gleichstromsystem. Laut BSH werden aufgrund des geringeren Eingriffs in die
Meeresumwelt daher in der Regel DC-Systeme bevorzugt. Darliber hinaus zeichnen sich DC-Systeme
zwar durch weitere Vorteile wie einen schnellen Start nach Netzausfall und erweiterte Moglichkeiten
zur Stabilisierung des Gesamtnetzes aus (Korompili, Wu, & Zhao, 2016), erfordern jedoch aufgrund
ihrer hohen Komplexitdt auch groRere Kontroll- und Koordinationsanstrengungen (Saad, 2016). Aus
einer Gesamtkostenperspektive der LCoE schaffen diese Vorteile keinen substantiellen
0konomischen Mehrwert, auch nicht unter Berlicksichtigung langfristiger Entwicklungen wie der

eines ineinandergreifenden Stromnetzes in der Nordsee.

Um die Kostenauswirkungen der verschiedenen Ubertragungstechniken zu erfassen, miissen deren
unterschiedliche Kostenstruktur in der Kalkulation berlicksichtigt werden. Fir die Berechnung der
Kostenauswirkungen, verwenden wir einen typischen deutschen Netzanschluss mit Gleichstrom (DC)
und einer Kapazitdit von 900 MW, wie er durch die Behorden in den standardisierten
Technikvorgaben definiert und in der Praxis am haufigsten gebaut wird. Anhand der
durchschnittlichen Kabeldistanzen in Deutschland berechnen wir die Kosten dieses typischen
Netzanschlusses in Deutschland und vergleichen ihn mit dem Fall einer Ubertragung der selben
Kapazitat mittels Wechselstrom (AC).'® Die so modellierten Kosten des DC-Systems weisen im
Vergleich zu dessen Ausfiihrung mit Wechselstrom (AC) Zusatzkosten in Hohe von 2,99 EUR/MWh
auf und erkldren in entsprechender Hohe knapp 16% der LCoE Kostendifferenz zwischen ONAs in

Deutschland und im Vereinigten Kénigreich."’

4.2.4  Umweltauflagen

Umweltauflagen spielen bereits bei der Wahl der Ubertragungstechnik in Deutschland eine Rolle.
Weitere maRgebliche Umweltauflagen, die Auswirkungen auf die Kosten von ONAs in Deutschland
haben, sind das 2K-Kriterium und die zusatzlichen MaBnahmen, die fir sensible Kiistenbereiche wie

das Wattenmeer notwendig sind.

'® Hierfiir greifen wir ebenfalls auf die publizierten Stlickkosteninformationen fiir Kabel und Installation seitens
der Lieferanten zuriick, welche durch National Grid ESO fiir das Jahr 2015 durch Anfragen bei Lieferanten
gesammelt wurden (National Grid ESO, 2015).

7 Die Kostendifferenz wurde auf Projektebene von Gleichstrom (DC) Projekten verrechnet und bericksichtigt
somit die Tatsache, dass auch AC-ONAs in der deutschen Nordsee bestehen.
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2K Kriterium

Als VorsichtsmaBnahme gelten in Deutschland Hochstgrenzen fiir die zuldssige Erwarmung des
Sediments Uber Offshore-Seekabeln. Diese werden in der Regel 1,5 m unterhalb des Meeresbodens
verlegt. Das 2K-Kriterium besagt, dass sich das Sediment zwischen Kabel und Meeresboden 20 cm
(bzw. 30 cm im Wattenmeer) unterhalb des Meeresbodens nicht starker als 2 Kelvin erwarmen darf
(BfS, 2005). Maligeblich fur die Erwdarmung eines Kabels ist die durchgeleitete Stromkapazitdt im
Verhaltnis zu der GroRRe des Kabels. Dies fuhrt dazu, dass in Deutschland in der Praxis groRere Kabel
verlegt werden, als flr die tatsachlich Gbertragene Strommenge nétig ist. Die zusatzliche Kapazitat
(Durchmesser) der Kabel ist damit lediglich fur die Einhaltung des 2K Kriteriums notwendig.'® Die

hieraus resultierenden Kosten kdnnen unmittelbar den Umweltauflagen zugerechnet werden.

Wattenmeer

Die deutsche Nordseekdiste ist vollstandig vom Nationalpark des deutschen Wattenmeers umgeben.
Als umweltsensibler Bereich stellt dieser besondere Herausforderungen an die Kabelverlegung. Zum
einen erfordert der strengere Grenzwert des 2K Kriteriums in diesen Abschnitten einen noch
grofReren Kabeldurchmesser um die Sedimenterwarmung abzuschwachen. Zum anderen erfordert
der Prozess der Verlegung selbst einen groBeren Aufwand durch aufwendigere Methoden (z.B.

mittels Vibrationsschwert), die mit hoheren Kosten verbunden sind.

Der zusatzlichen Kostenaufwand fiir die entsprechenden Bereiche der Kabelabschnitte auf Basis der
projektspezifischen Planfeststellungsbeschliisse fiihrt zu héheren LCoE in Deutschland von 0,45
EUR/MWHh.™ Es gilt jedoch zu beriicksichtigen, dass weitere umweltokonomische Kosten mit groRer
Wahrscheinlichkeit  bereits im  DC-Technik-Kostenaufschlag  enthalten sind, da die
Technikentscheidung in der deutschen Nordsee fir DC-Systeme auch auf umweltokonomische

Beweggriinde zurtickzufiihren ist.

® Dies wird beim Vergleich der in der Praxis verlegten Kabeldurchmesser in Deutschland mit den
Kapazitatsangaben der Kabelhersteller deutlich. Die verwendeten 320kV-Seekabel von ABB mit einem
Leiterquerschnitt von 1400mm? (TenneT, 2012) sind laut offiziellen Herstellerangaben (ABB, 2012) fir
hohere Leistungen zugelassen als bei DolWin2 tibertragen werden.

1% Kalkulation anhand der Lieferantenkosten fiir Kabel und Installationsmethoden (National Grid ESO, 2015).
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4.2.5  Uberkapazitit: Temporar und Permanent

Traditionell werden OWPs Uber individuelle ONAs mit dem Festland verbunden. Alternativ kdnnen
hierzu Hub-Verbindungen genutzt werden, bei denen mehrere OWPs an einen ONA angeschlossen

werden.

Das Vereinigte Konigreich setzt hierbei bisher auf individuelle (radiale) ONAs, die integriert mit dem
OWP erbaut werden. In Deutschland hingegen sind in unserer Stichprobe 82% aller OWPs tiber Hub-
Verbindungen angeschlossen, welche getrennt vom OWP durch den UNB erbaut werden.
AnschlieBend werden die einzelnen Offshore-Umspannstationen von mehreren OWPs an den Hub-
Anschluss des UNB angeschlossen, welcher den Strom von dort an Land transportiert. Aufgrund des
getrennten Baus von Hub-Anschluss und der verschiedenen OWPs kommt es zu
Planungsunsicherheiten, wodurch Koordinationskosten und Kapazitatsiiberhdnge entstehen

(Offshore Management Resources, 2014; Fichtner, 2016).

Oft vergehen zwischen der Fertigstellung des ersten OWP und des letzten an einer Hub-Verbindung
anzuschlieBenden OWP mehrere Jahre. Da die Hub-Verbindung jedoch ab der Inbetriebnahme des
ersten OWP bereitstehen muss, ergeben sich temporar Uberkapazititen. In diesem Zeitraum
Ubertragt die Hub-Verbindung nur einen Teil ihrer verfiigbaren Kapazitit.® Zur Berechnung
vergleichen wir die LCoE der tatsachlich Gbertragenen Strommenge mit den LCoE unter der Annahme

voller Kapazitatsauslastung.

Zudem miissen Hub-ONAs oft geplant und gebaut werden, bevor die finale Anordnung und Leistung
der anzuschlieBenden OWPs bekannt ist. Zusatzlich zur Herausforderung der zeitlichen Abstimmung
kann dies dazu fiihren, dass auch nach Inbetriebnahme aller geplanten OWPs die verfligbare
Kapazitdt des Hub-ONA (iber der kumulierten Kapazitat der angeschlossenen OWPs liegt. Hierdurch

entsteht fiir bestimmte Anschliisse eine permanente Uberkapazitat.

Beide Uberkapazititsarten kénnen berechnet werden, indem die durch die OWPs produzierte
Strommenge mit der durch die ONAs verfiigbaren Ubertragungsmenge verglichen wird. Dieser
Vergleich ergibt, dass die Folgen aus temporérer und permanenter Uberkapazitit 1,52 EUR/MWh der

in Deutschland hoheren LCoE erklaren. Da bei ONA mittels radialen Verbindungen bisher keine Falle

2% Dabei wiederholt sich der Effekt gegen Ende der Laufzeit der OWPs. Da OWPs oftmals mit einem Abstand
von mehreren Jahren angeschlossen werden (z.B. liegen 7 Jahre zwischen Anschluss von Amrumbank West
und KASKASI Il an HelWin2), ist technisch davon auszugehen, dass friiher angeschlossene OWPs auch
mehrere Jahre frither zuriickgebaut werden muss. Der ONA arbeitet dann wieder mit Uberkapazitit. Da
hierflir jedoch keine Erfahrungswerte vorliegen, kdnnen die daraus entstehenden Kosten im Rahmen unserer
empirischen Analyse nicht verldsslich berechnet werden.
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von Uberkapazitaten bekannt sind, kénnen diese unmittelbar dem Anschlusstyp als Hub-Verbindung

zugeordnet werden.

4.2.6 Kapitalkosten

Ein weiterer kostenrelevanter Unterschied zwischen ONAs in Deutschland und im Vereinigten
Konigreich besteht hinsichtlich der Finanzierungsmoglichkeiten fiir die Entwickler eines ONA.
Deutsche UNBs haben hierbei vorteilhaftere Bedingungen, da sie durch staatlich garantierte
Umsatzrenditen und kapitalunterstiitzende MaRBnahmen wie die Offshore-(Haftungs-)Umlage auf
glnstige Finanzierungsmoglichkeiten zurlckgreifen knnen. Demgegeniber sind die Entwickler und
Betreiber von ONAs im Vereinigten Koénigreich mit einem hoéheren Risiko behaftet und hierdurch
schwierigeren finanziellen Rahmenbedingungen ausgesetzt (Ofgem, 2016). Um die daraus
resultierenden Kostenunterschiede nadher zu bestimmen, betrachten wir die gewichteten
durchschnittlichen Kapitalkosten (WACC, nominal pre-tax) fir den mittleren untersuchten Zeitraum
unserer Stichprobe. Daten von Ofgem legen hierbei gewichtete durchschnittliche Kapitalkosten im
Vereinigten Konigreich in der Hohe von 6,83% nahe (Ofgem, 2018). Die Ratingagentur Moody’s
ermittelt fir die TenneT Holding entsprechende Kapitalkosten von 5,67% (Moody's, 2018).

Um die Kostenauswirkungen zu analysieren, harmonisieren wir die Grundbedingungen beider Lander
indem wir die LCoE fiir britische ONAs mit den Kapitalkosten eines deutschen UNB berechnen. Im
Ergebnis flihrt dies dazu, dass die LCoE im Vereinigten Kdnigreich mit den Finanzierungsbedingungen

deutscher UNBs um 1,84 EUR/MWh niedriger wiren.

4.2.7  Kostenunterschiede durch unterschiedliches Marktdesign

Nach Berticksichtigung der raumlichen, technischen, umweltbedingten und finanziellen Unterschiede
verbleibt ein signifikanter LCoE-Unterschied von 10 EUR/MWh zwischen den untersuchten Landern.
Dabei ist anzunehmen, dass fir die verbleibende Kostendifferenz maRgeblich das unterschiedliche
Marktdesign fiir ONAs verantwortlich ist, welches im Vereinigten Kénigreich einen integrierten Bau
und einem wettbewerblicher Ausschreibungsprozesses erméglicht, in Deutschland hingegen auf ein
getrenntes und monopolistischen Marktdesign zurlickgreift. Diese machen damit den Grof3teil der
regulatorischen Kosten aus, die durch die Technikwahl (DC), Uberkapazititen und Umweltauflagen

entstehen.
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Abbildung 10:
Schematische Aufschliisselung des durchschnittlichen LCoE (EUR/MWh) Unterschieds von ONAs im
Vereinigten Koénigreich und in Deutschland
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Quelle: DIW Econ.

4.3 Weitere Diskussion

4.3.1  Versorgungssicherheit (Qualitat)

Fiir eine umfassende Bewertung des regulativen Rahmens dirfen wir nicht ausschlieBlich auf die
Kosten schauen, sondern missen auch die damit verbundene Versorgungsqualitdt einbeziehen. Als
kritische Infrastrukturanlagen zur Energieversorgung ist hierbei die durchschnittliche Verfligbarkeit
der ONAs maligeblich. Die Regulierung im Vereinigten Konigreich stellt zur Netzverfligbarkeit ein
Anreizsystem bereit, bei dem der Umsatz des ONA-Bertreiber gekirzt wird, falls die
Netzverfligbarkeit unter 98% fallt. Umgekehrt erhdlt der ONA-Betreiber-Bonuszahlungen, wenn er

diese Vorgabe Ubertrifft.

In Deutschland kénnen OWPB fiir Stérungen, Wartungen und Anschlussverzégerungen beim UNB
Schadensersatz einfordern.”! Den UNBs steht es jedoch zu, tber die Offshore-(Haftungs-)Umlage

diese Forderungen ohne eigene EinnahmeneinbulRen direkt an den Endkunden weiterzugeben.

21 Bei Storungen der Netzanbindung besteht ein Anspruch ab dem elften Tag der ununterbrochenen Stérung,
ab dem ersten Tag der Stdrung bei Vorsatz des UNB und ab dem 19. Tag im Kalenderjahr bei Stérungen an
mehr als 18 Tagen im Kalenderjahr. Bei Wartungen hingegen entsteht ein Anspruch ab dem elften Tag der
Netzunterbrechung. Diese Unterbrechung muss jedoch nicht wie bei Stérungen an aufeinanderfolgenden
Tagen stattfinden (BMWi, 2017).
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Bei Betrachtung der frei zuganglichen Daten zur Netzverfligbarkeit zeigt sich, dass die Verfligbarkeit
britischer ONAs im Schnitt héher ist als die der deutschen ONAs. Selbst unter Beriicksichtigung der
grofBeren Distanz, welche die ONA in Deutschland Uberbriicken miissen, deuten die verfiigbaren
Zahlen auf eine dhnlich hohe Zuverlassigkeit britischer ONA hin. Somit konnen die hoheren LCoE in

Deutschland nicht auf eine hohere Versorgungsqualitat zuriickgefiihrt werden.

Abbildung 11:
Offshore-Netzverfiigbarkeit eines UNB (TenneT) und der durchschnittlichen ONAs im Vereinigten Konigreich

100% -
98%
96%
94%
92%

90%

88%

2015 2016 2017

m UNB (TenneT) mUK

Quelle: National Grid ESO (2018) und TenneT (2017)

43.2  Offshore-(Haftungs-)Umlage

Neben den unmittelbaren Ausbaukosten und der Ubertragungsqualitit entstehen in Deutschland
auBerdem zusatzliche Koordinationskosten: bei verspatetem Anschluss eines OWP kann der
produzierte Strom nicht ins Netz eingespeist und verkauft werden. Die entgangenen Stromerldse des
Betreibers werden durch den verantwortlichen UNB kompensiert. Diese Schadensersatzzahlungen

spiegeln sich in der Offshore-(Haftungs-)Umlage wider.
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Detailbox 3:

Offshore-(Haftungs-)Umlage

Um den Offshore-Netzausbau in Deutschland zu beschleunigen, wurde in der EnWG-Novelle 2012
die Offshore-Haftungsumlage erginzt. Diese ermdglicht den UNBs, jene Schadensersatzkosten,
welche durch verspateten Anschluss oder langdauernde Netzunterbrechungen an den OWPB
gezahlt werden mussten, an den Endverbraucher weiterzugeben. Ab 2019 geht die Offshore-
Haftungsumlage in der erweiterten Offshore-Netzumlage auf. Letztere umfasst fortan nicht mehr
nur die Weitergabe von Schadensersatzkosten an den Endkunden, sondern wurde nach §17 EnWG
auf die gesamten Investitionskosten der Offshore-Netzanbindung erweitert.

Die veroffentlichten Daten zur Ho6he der angefallenen Offshore-(Haftungs-)Umlage in den
vergangenen Jahren erlauben aufgrund ihrer aggregierten Natur keine Riickschliisse auf die
zusatzlich entstandenen Kosten auf Projektebene. Zudem herrscht keine Transparenz Uber die
genauen Ursachen der Umlagekosten. Daher sind sie bisher nicht Bestandteil der vorliegenden
Analyse. Die hierdurch angefallenen Forderungen missen den bereits hoheren Kosten in
Deutschland jedoch zusédtzlich hinzugerechnet werden, da sie durch ihren Umfang einen
maRgeblichen Anteil zu den ONA-Kosten in Deutschland beitragen. Bis einschlieRlich 2019 umfassen
die kumulierten Schadensersatzforderungen aus der Offshore-(Haftungs-)Umlage knapp zwei

Milliarden Euro.
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Abbildung 12:
Absolute Héhe der Offshore-(Haftungs-)Umlage in Deutschland zwischen 2013 und 2019
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Notiz: Ab 2015 wird die Hohe der Offshore-(Haftungs-)Umlage nicht mehr separat nach Ursachen ausgewiesen.

Quelle: DIW Econ.

Zu Beginn des ONA-Ausbaus in Deutschland waren vor allem Kosten aus Anschlussverzégerungen
mafgeblich fir die Hohe der Offshore-(Haftungs-)Umlage. Indem die Projekte zeitlich nach vorne
gezogen wurden (temporire Uberkapazitit), geben die UNBs an, dass Schadensersatzforderungen
durch Anschlussverzégerungen mittlerweile keine signifikante Rolle mehr spielen (BMWi, 2017). Wir
gehen daher davon aus, dass die Umlagekosten seit 2015 primar auf Stérungen und Wartungen

zuriickzufiihren sind.
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Abbildung 13:
Absolute Héhe der tatsachlichen und prognostizierten Offshore-(Haftungs-)Umlage zwischen 2013 und 2030
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Notiz: Anhand der durch UNB gemeldeten Informationen zu Stérungen und Wartungsarbeiten an ONAs, welche
auch Ausfallzeiten und betroffene Kapazitdt beinhalten, finden wir keine signifikante Reduzierung der
Netzunterbrechungen zwischen 2016-2018 (TenneT, 2019). Dies gilt auch bei Ausschluss von Beobachtungen
des ersten Betriebsjahres eines ONA, in dem erwartungsgemal ein erhohtes Ausfallrisiko besteht. Gleichzeitig
erwarten wir, dass durch die generell héhere Zahl an ONAs die ab 2019 gebaut werden, stérungs- und
wartungsbedingte Ausfalle nicht vollstandig abnehmen werden. Daher gehen wir in unserer Prognose
(quadratische Funktion, R?=0,39) davon aus, dass Netzunterbrechungen mit Relevanz fir die Offshore-Umlage
nur leicht abnehmen werden.

Quelle: DIW Econ.

Um die hierdurch anfallenden Kosten auch ohne projektspezifische Zurechnung in unsere Analyse
aufzunehmen, werden diese in der anschlieBenden Kalkulation der aggregierten

volkswirtschaftlichen Kosten (anteilig) bericksichtigt (Abschnitt 5).
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43.3  Weitere Einschrankungen

Fiir die Interpretation der Ergebnisse ist zu beachten, dass die vorliegende Studie Einschrankungen

unterliegt.

Zunachst ist die Berechnung der LCoE abhangig von verschiedenen Annahmen. Neben den
technischen Annahmen wie der planmaRigen Laufzeit und den Volllaststunden beeinflussen
finanzielle Faktoren wie Kapitalkosten (WACC), Inflation und der Wechselkurs die zugrunde liegenden
Berechnungen. Um den Effekt dieser Faktoren auf unsere Berechnungen zu evaluieren, wurden
mittels einer Sensitivitdtsanalyse die Ergebnisse in Abhangigkeit der getroffenen Annahmen
Uberprift (Anhang C). Hierbei zeigt sich, dass unsere Ergebnisse selbst bei stark verdnderten

Annahmen in ihrer Aussagekraft nicht beeintrachtigt werden.

Eine weitere Einschrankung ergibt sich aus den verfligbaren Kosteninformationen. Obwohl die Hohe
der tatsachlich angefallenen Baukosten im Vereinigten Koénigreich zwar fir die Mehrheit aller
untersuchten Projekte vorliegt, sind diese Informationen in Deutschland nur in geringerem Umfang
verfligbar. Die aus dem O-NEP und von Ofgem abgeleiteten CAPEX-Werte kdonnen daher fiir
individuelle Projekte von den tatsachlichen Kosten abweichen. Aus aggregierter Sicht liefern die
errechneten Kosten jedoch ein annahernd genaues Abbild der wirklichen Kosten, da diese insgesamt

um weniger als 2% von den tatsachlichen Kosten abweichen (Anhang B).

Darliber hinaus erschwert das Fehlen tatsachlicher Betriebskosten eine exakte Modellierung der
angefallenen Gesamtkosten. Die gesetzlichen Richtwerte von 3,4% bis 2018 und 0,8% ab 2019 fir
Deutschland und die der Forschungsliteratur entnommenen 1% fiir ONAs im Vereinigten Konigreich
(Brard, 2017) bilden die tatsadchlichen Betriebskosten nur ndherungsweise ab. Der flr unsere Analyse
gewdhlte Wert von 1% der CAPEX differenziert zwar nicht zwischen den beiden Landern, die
GroRenordnung wird jedoch durch ein Gutachten zur Ermittlung einer angemessenen
Betriebskostenpauschale in Deutschland gestiitzt (Ritzau, Macharey, Svoboda, & Wilms, 2017). Die
dort berechnete Betriebskostenpauschale von ONAs in Deutschland liegt zwischen 0,9% und 1,45%

der CAPEX und umschliel8t damit die in unseren Berechnungen angenommenen 1% ein.

Trotz der dargelegten Einschrankungen deuten die Robustheitsprifungen und externen Quellen auf
hinreichend genaue Annahmen fiir unsere Modellrechnung hin. Der Umfang der verfligbaren
Kosteninformationen erneuert jedoch die Forderung nach einer groReren Kostentransparenz,

insbesondere in Deutschland.
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5. Aggregierte volkswirtschaftliche Kosten

Um die gesamtwirtschaftlichen Folgen der regulatorischen Kostensenkungspotentiale zu erfassen,
nutzen wir die in Abschnitt 4 identifizierten Kostenkomponenten auf LCoE-Basis. Diese ergdanzen wir
um die bereits realisierten Kosten der Offshore-(Haftungs-)Umlage und deren prognostizierten
Verlauf bis 2030 (Abbildung 13). Da die verfligbaren Kosteninformationen zur Umlage nicht
meeresspezifisch vorliegen und unsere Analyse auf LCoE-Basis nur fiir die Nordsee gilt, gewichten wir
die Kosten der Offshore-(Haftungs-)Umlage nach den in den Gebieten installierten Kapazitaten. Flr

den erwarteten Netzausbau stiitzen wir unsere Berechnung auf den jliingsten Netzentwicklungsplan

der BNetzA.
Abbildung 14:
Jahrliche volkswirtschaftliche Kosten durch das Marktdesign von ONAs in der deutschen Nordsee zwischen
2013-2030
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Quelle: DIW Econ.

Die zusatzlichen Kosten durch regulatorische Effekte beziehen sich ausschlieBlich auf ONAs in der

deutschen Nordsee, da wir in unserer empirischen Analyse ONAs in der Ostsee aufgrund der deutlich
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hoheren LCoE ausgeschlossen haben. Die regulatorischen Kosten von 2013 bis 2030 belaufen sich
insgesamt auf knapp 9 Milliarden Euro. Ineffizientes Marktdesign durch geringe Anreize zur
Kostenreduzierung und mangelhafte Koordination bilden darin mit 4,1 Milliarden Euro den gréRten
Kostenblock. Diese berticksichtigen bereits die unterschiedlichen Kapitalkosten, welche in
GroRbritannien zu beobachten sind. Fehlender Kostendruck, durch die Moéglichkeit Mehrkosten per
Offshore-(Haftungs-)Umlage direkt an den Endkunden zu (berwiélzen, bildet den zweitgrofRten
Posten mit einer Gesamtsumme von 2,7 Milliarden Euro. Neben den bereits in der Umlage
enthaltenen Anschlussverzogerungen, entstehen durch fehlende Koordination temporare und
permanente Kapazitatsiiberhdnge die 700 Millionen Euro an weiteren Kosten verursachen. Des
Weiteren fihren die Prdferenz von Gleichstromsystemen (DC) und Umweltauflagen gemeinsam zu

Mehrkosten von 1,5 Milliarden Euro.
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6. Fazit

Die vorliegende Studie vergleicht die verschiedenen Maoglichkeiten eines Marktdesigns zur
Bereitstellung von ONAs. Um deren Wirksamkeit gegentiberzustellen, untersuchen wir die Levelized
Cost of Electricity (LCoE) von ONAs in zwei vergleichbaren Lindern mit unterschiedlichen
Marktdesigns. Im Vereinigten Kénigreich findet ein wettbewerblicher Bieterprozess um den Bau der
Anlagen statt, wohingegen in Deutschland der lokale UNB als Monopolist zum Bau und Betrieb des
ONA verpflichtet ist. Gleichermalien erfolgen Bau und Planung britischer ONAs integriert durch den
OWPB. Deutsche ONAs werden innerhalb des regulatorischen Rahmens getrennt von OWPs geplant

und gebaut.

Um die Auswirkungen dieser Regulierungen quantitativ zu vergleichen, verwenden wir
Kosteninformationen der nationalen Netzbehérden, der UNBs und weiterer Forschungsarbeiten um
die Levelized Cost of Electricity (LCoE) aller relevanten und zwischen 2011 und 2023 erbauten ONAs
zu errechnen. Dabei zeigt sich im Vergleich, dass deutsche ONAs signifikant teurer sind. Dieses
Ergebnis bleibt auch nach Beriicksichtigung der Unterschiede hinsichtlich Distanz, Technikwabhl,
Auslastung, Umweltauflagen und Finanzierungskonditionen bestehen. Der Unterschied wird dabei
nicht durch eine hohere Versorgungssicherheit in Deutschland erklart und durch die dortige

Offshore-(Haftungs-)Umlage sogar noch verstarkt.

Dieser verbleibende Kostenunterschied zwischen den durchschnittlichen LCoE fiir ONAs im
Vereinigten Konigreich und Deutschland misst vorrangig die Auswirkungen regulatorischer
Differenzen. Diese entfalten sich wesentlich in dem zusédtzlichen Kostendruck durch den
wettbewerblichen Bieterprozess und den integrierten Bau von OWP und ONA im Vereinigten

Konigreich im Vergleich zu dem monopolistischen und getrennten UNB-Modell in Deutschland.

Auf Basis der identifizierten Kostensenkungspotentiale und der bereits realisierten sowie
prognostizierten Kosten der Offshore-(Haftungs-)Umlage lassen sich die volkswirtschaftlichen Kosten
von ONAs in der deutschen Nordsee durch ein monopolistisches Markdesign abschatzen. Die
regulatorischen Kosten von 2013 bis 2030 belaufen sich insgesamt auf 8,2 Milliarden Euro, von denen
6,7 Milliarden Euro auf eine ineffiziente Marktgestaltung und 1,5 Milliarden Euro auf
Umweltauflagen zurickzufiihren sind. Geringe Anreize zur Kostenreduzierung und fehlende
Integration von OWP und ONA bilden mit 3,4 Milliarden Euro den grofSten Kostenblock. Fehlender
Kostendruck, durch die Mdglichkeit Mehrkosten per Offshore-(Haftungs-)Umlage direkt an den
Endkunden zu Uberwalzen, fuhrt zu weiteren 2,7 Milliarden Euro an zusatzlichen Kosten. Neben den

bereits in der Umlage enthaltenen Anschlussverzogerungen, entstehen durch fehlende Koordination
43



m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie
™

Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

temporare und permanente Kapazitatsiiberhange weitere Kosten in Hohe von 600 Millionen Euro.
Des Weiteren fihren die Pradferenz von Gleichstromsystemen (DC) und Umweltauflagen zu

Mehrkosten von 1,5 Milliarden Euro.

Die eingeschrankten offentlich-verfiigbaren Kosteninformationen (auf Projektebene) begrenzen den
empirischen Analyserahmen und erneuern die Forderung nach hoherer Kostentransparenz in
Deutschland. Die empirische Herleitung der zugrundeliegenden Annahmen, die externe Priifung der
CAPEX und die Ergebnisse der Sensitivitdtsanalyse legen jedoch nahe, dass die vorliegenden
Ergebnisse ein hinreichend genaues Abbild der Kosten fiir ONAs in Deutschland und im Vereinigten

Konigreich liefern.

Die vorliegende Studie zeigt, dass auf Grund des monopolistischen Marktdesigns von ONAs in der
Nordsee Stromkunden in Deutschland bis 2030 fiir zusatzliche Kosten in Hohe von 6,7 Milliarden
Euro aufkommen missen. Die Ergebnisse verdeutlichen, dass ein wettbewerblicher
Ausschreibungsprozess in Verbindung mit der Moglichkeit der Integration von OWP und ONA
maRgeblich zu einer Verbesserung der Kosteneffizienz bei der Ubertragung von Offshore-

Windenergie an Land beitragen kann.
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Anhang

Anhang A: LCoE Beispielkalkulation

Abbildung 15:

Vergleich der berechneten CAPEX in Mio. EUR mit externen Daten von entsoe-e und 50Hertz fiir verfiighbare
Projekte in Deutschland

Komponente fiir
Offshore-Netzanschluss

Stiickkosten-

informationen (ONEP, NEP)

LCoE (EUR/MWh)

45 km DC-Kabel
Offshore

90 km DC-Kabel
Onshore

2 Mio. EUR/km

4 Mio. EUR/km fir 2GW
(1.8 Mio EUR/km
fiir 0,9 GW)

90 Mio. EUR

~

165 Mio. EUR

924 MW
DC-Konverterstation

916 MW AC-Offshore-

1 Mio. EUR/MW

0.4 Mio. EUR/MW

924 Mio. EUR

Umspannstation der
OWPs

3x2x7.5 km AC-Kabel
Offshore

1.5 Mio. EUR/km

366 Mio. EUR

(Von ONA-Konverter-
station zur OWP
Umspannstation)

LCoE =

PV CAPEX + PV OPEX

PV Gesamt MWh

v

68 Mio. EUR

-

PV CAPEX
CAPEX 1613 Mio. EUR
1613 Mio. EUR
Betriebskosten Jéhrliche OPEX PV OPEX PV OPEX
1% der CAPEX 16 Mio. EUR | 7| (23 73hre) 177 Mio. EUR
: 177 Mio. EUR
T .
—
)

5,67%

WACC (nominal, pre-tax)

7Y

3.500
Volllaststunden

916 MW
Erwartete OWP-Kapazitat
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7 52 TWh

Quelle: DIW Econ.
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Anhang B: CAPEX Prifung

Um die Robustheit unserer Modellrechnung zu berprifen, vergleichen wir die berechneten CAPEX-
Werte mit extern veroffentlichten Kosteninformationen fiir ONAs in Deutschland und im Vereinigten
Konigreich. Obwohl unser Modell die Ergebnisse in einzelnen Fallen unter- bzw. Uberschatzt, zeigt
sich dir die vergleichbaren ONA-Projekte nur eine geringe Abweichung. Trotz der hohen
Individualitdt der einzelnen Projekte liegt die gesamtdurchschnittliche Abweichung zwischen den
externen Daten und den von uns errechneten Gesamtkosten bei lediglich 1,3% im Vereinigten
Konigreich und bei 2,0% in Deutschland. Die Ergebnisse dieses Vergleichs legen daher nahe, dass

unsere Modellrechnung hinreichend genaue CAPEX-Werte liefert.

Abbildung 16:
Vergleich der berechneten CAPEX in Mio. EUR mit externen Daten von entsoe-e und 50Hertz fiir verfiighare
Projekte in Deutschland

1.800
1.600 -
1.400 -
1.200
1.000 -

800

Mio. EUR

600 |

400 -

200 -

0 -

® Modellrechnung DIW Econ  m Daten entsoe und 50Hertz

Quelle: DIW Econ mit Daten von entso-e (2018) und 50Hertz (ZfK, 2018).
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Abbildung 17:

Vergleich der berechneten CAPEX in Mio. EUR mit externen Daten von Ofgem fiir verfiigbare Projekte im
Vereinigten Konigreich
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Quelle: DIW Econ mit Daten von Ofgem.

51



m E C O N Marktdesign fir eine effiziente Netzanbindung von Offshore-Windenergie

_— Eine Studie im Auftrag von @rsted Offshore Wind

Anhang C: Sensitivitatsanalyse

Die LCoE-Berechnungen sind abhadngig von einer Reihe von Annahmen, die bisher empirisch
begriindet wurden (Abschnitt 4.1). Um deren Robustheit in einem zweiten Schritt zu Uberpriifen,
untersuchen wir die Wirkungsweise der einzelnen Parameter. Hierflir testen wir im Folgenden, wie

sich eine Veranderung der Annahmen auf die Ergebnisse der LCoE-Berechnung auswirkt.

Laufzeit

Im Basismodell nehmen wir eine ONA Laufzeit von 25 Jahren an. Dies reprasentiert die gegenwartige
Einschatzung zur technischen Laufzeit der Windparks. Darliber hinaus verwenden wir als untere
Grenze den urspriinglich veranschlagten Umsatzstrom von 20 Jahren im Vereinigten Konigreich
(Ofgem, 2010). Die obere Grenze mit einer technischen Laufzeit der ONAs von 30 Jahren bildet die
Erwartungen von TenneT und Anlagenhersteller ab, die eine Laufzeit von 30 Jahren veranschlagen

(TenneT, 2017; ABB, 2015).

Abbildung 18:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener
Laufzeiten

6
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. -
s 3 3 3 "
m Uberkapazitatspramie
S : 3 2
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w
S 20
= Effekt durch fehlenden Wettbewerb und
1 1 Integration (ohne Kapitalkostenpramie)
2
15 2 1 B Kapitalkostenpramie
10 m UK (ohne Kapitalkostenpramie)
16 16
1= 13 13
5
0
20 Jahre 25 Jahre 30 Jahre UK 20 Jahre UK 30 Jahre

GER 25 Jahre GER 25 Jahre

Quelle: DIW Econ.
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Volllaststunden

In unserem Grundmodell beziehen wir uns auf eine jahrliche Auslastung von 3.500 Volllaststunden.
Diese entsprechen einem durchschnittlichen Wirkungsgrad von 40%, der fir den Grofiteil der in
unserer Stichprobe beobachteten OWPs gilt (Energy Numbers, 2018). In der Zukunft ist von einem
Anstieg der Volllaststunden auszugehen, da Anlagen weiter entfernt von der Kiiste gebaut werden
(wo hohere Windgeschwindigkeiten vorherrschen). Zudem werden technische Weiterentwicklungen

den Wirkungsgrad der Anlagen erhdhen.

Abbildung 19:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener
Volllaststunden
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Quelle: DIW Econ.

Kapitalkosten (WACC)

Unsere Berechnungen stiitzen sich auf gewichtete durchschnittliche Kapitalkosten (WACC, nominal
pre-tax) von 5,67% fir UNBs (Moody's, 2018) und 6,83% fiir ONA-Entwickler im Vereinigten
Konigreich (Ofgem, 2018). Fiir die vergleichende Analyse der Auswirkungen einer Anderung der
Kapitalkosten verzichten wir im Folgenden auf den Kapitalkostenunterschied, d.h. alle ONAs in
Deutschland und dem Vereinigten Konigreich werden mit den gleichen WACC berechnet. Als
mittleren Referenzwert der Kapitalkosten verwenden wir die WACC des UNB (5,67%, TenneT). Die

weiteren Szenarien umfassen niedrige (4,5%) und hohere (7%) Kapitalkosten.
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Abbildung 20:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener
Kapitalkosten
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Quelle: DIW Econ.

Inflationsrate

Unser Grundmodell nimmt eine Inflation von 2% an, welche sich an der durchschnittlichen
Inflationsrate der Jahre 2011-2017 sowie den Zielvorgaben der Bank of England und der EZB
orientiert. Um auch Perioden mit niedrigerer und hoherer Inflation zu berlicksichtigen, berechnen

wir die Auswirkungen einer niedrigeren (1%) und einer hoheren (3%) Inflationsrate.
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Abbildung 21:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener
Inflationsraten
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Quelle: DIW Econ.

Wechselkurs

Da die Kosteninformationen aus dem Vereinigten Konigreich in GBP vorliegen, verwenden wir in
unserem Grundmodell den durchschnittlichen Wechselkurs der Jahre 2011-2017 (1,2 EUR/GBP). Um
den Effekt eines veranderten Wechselkurses abzubilden, orientieren wir uns an der Volatilitat des
Wechselkurses in der untersuchten Periode, der zwischen 1,07 EUR/GBP und 1,43 EUR/GBP
schwankte (ECB, 2019).
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Abbildung 22:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener
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Quelle: DIW Econ.

Kombinierte Szenarien

Um auch die gemeinsame Wirkung einer Verdanderung verschiedener Parameter zu berlicksichtigen,
erstellen wir vier hypothetische Szenarien mit Bandbreiten, welche den von uns berechneten Effekt

durch fehlenden Wettbewerb und Integration minimieren, bzw. maximieren.

m Szenario 1: Technischer Fortschritt und weitere quantitative Lockerung gepaart mit einer

hoheren Inflationsrate und einem schwachen Euro
m Szenario 2: Technischer Fortschritt gepaart mit schwachem Euro
B Szenario 3: Referenzszenario mit empirischen Annahmen

B Szenario 4: Technischer Fortschritt wird von auRergewdhnlichem Verschleild aufgehoben;

Gleichzeitig kommt es zu einer Abwertung des Pfund

B Szenario 5: Technischer Fortschritt wird von auBergewdhnlichem Verschleill aufgehoben;

Gleichzeitig kommt es zu einer Abwertung des Pfund und zusétzlich geringer Inflation
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Tabelle 5: Ubersicht der verschiedenen Szenarien

Szenario 1 Szenario 2 Szenario 3 Szenario 4 Szenario 5

Laufzeit (Jahre) 30 30 25 20 20
Volllaststunden 4.300 3.900 3.500 3.500 3.500
Inflation 3% 2% 2% 2% 1%
Wechselkurs 13 13 1,2 11 11

EUR/GBP EUR/GBP EUR/GBP EUR/GBP EUR/GBP

Quelle: DIW Econ.

Abbildung 23:
Sensitivitdtsanalyse der durchschnittlichen LCoE-Komponenten (EUR/MWH) anhand verschiedener Szenarien
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