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Definitionen
MWh, = Energieertrag wahrend eines Jahres in MWh
€/MWh, = Ertragsspezifische WEA-Investition: Windener-

gieanlagen-Preis in € bezogen auf den Energieer-
trag der Anlage wahrend eines Jahres in MWh,, er-
zeugt am Referenzstandort nach EEG [1]
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1. Zusammenfassung

In der vorliegenden der Studie zur aktuellen Kostensituation von Windenergieanla-
gen werden die Ergebnisse einer Investitionskostenermittiung von mehr als 400
Windenergieprojekten vorgestellt. Der Schwerpunkt der Untersuchung liegt bei Pro-
jekten, die in den Jahren 1998-2001 realisiert wurden.

Die Studie bestatigt die in der Vorlauferstudie von 1999 [2] ermittelten Werte fur Ge-
samtinvestition, Nebenkosten und Anlagenpreisen weitgehend. Im Unterschied zu [2]
werden die spezifischen Kostenfaktoren in der vorliegenden Untersuchung nicht
mehr auf die Generatorleistung einer Windenergieanlage (WEA), sondern auf den
Energieertrag wahrend eines Jahres am Referenzstandort in MWh, bezogen, da nur
damit die im Laufe der Jahre erfolgten technischen Verbesserungen der WEA ver-
deutlicht werden koénnen!.

Die Projektgesamtkosten in €/ MWh, fallen zwischen 1998 und 2001 um 7 % von 520
auf 480 €/ MWh, und die WEA-Preise fallen im gleichen Zeitraum um 9 % von 412
auf 375 €/ MWh,. Als Mittelwert Gber die Jahre 1997-2001 ergibt sich fur den WEA-
Preis inflationsbereinigt 390 €/ MWh, und fir die Nebenkosten 116 € MWh,. Im Mittel
betragen die Nebenkosten damit etwa 30 % der WEA-Kosten. Der Anteil ist gegen-
uber der Studie von 1999 (33 %) um 9 % gesunken.

Bei der Aufteilung der Nebenkosten konnte gegenuber der Kostenstudie von 1999 [2]
eine rucklaufige Tendenz in Bezug auf die Netzanschlusskosten und ErschlieRungs-
kosten (in % des spezifischen WEA-Preises) beobachtet werden. Angestiegen ist
dagegen der Bereich der ,Sonstigen Kosten®, zu dem beispielsweise Ruckstellungen
fur Anlagenrickbau, Prospekterstellung und AusgleichsmalRnahmen gezahlt werden.

Die Betriebskosten steigen in den ersten vier Betriebsjahren stark an und betragen
ab dem funften Jahr knapp 5 % der WEA-Investition. Der Anstieg der Betriebskosten
geht im Wesentlichen auf den steigenden Reparatur- und Wartungsanteil zurtck, der
in den ersten Jahren offenbar durch Garantieleistungen der Hersteller abgemindert
wird. Allerdings nehmen auch die Versicherungskosten mit der Zahl der Betriebsjah-
re signifikant zu. Der Betriebskostenanteil liegt insgesamt etwas unterhalb des Wer-
tes von 1999 (= 5,2 %).

Die hier genannten Ergebnisse beziehen sich insgesamt auf eine relativ kurze Be-
triebsphase insbesondere bei der neuesten Anlagengeneration.

Im Anhang ist eine Analyse dargestellt, in welcher Weise sich die ertragsspezische
WEA-Investition mit weiter wachsendem Rotordurchmesser der Windenergieanlagen
entwickeln konnten. Dabei werden auf statistischem Wege technische Parameter
ausgewertet und so miteinander verknupft, dass eine von aktuellen Preiseinflissen
freie Trendaussage entsteht.

1 Es sei darauf hingewiesen, dass diese spezifischen Kostenfaktoren in der Einheit € MWh, der bes-
seren Vergleichbarkeit dienen, aber keine direkte Aussage bzgl. tatsachlicher Energieerzeugungs-
kosten zulassen.
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2. Umfrage zur aktuellen Kostensituation bei Betreibern von Wind-
energieanlagen

21. Statistik der Umfrage

Im Rahmen der Betreiberumfrage wurden an ca. 1.600 Betreiber von Windenergie-
anlagen Fragebdgen bezlglich der Kostensituation ihrer Windenergieprojekte ver-
sandt. Der Ruicklauf der Fragebégen wurde nach Aufstellungsjahr und Aufstellungs-
region in Abbildung 1 und Abbildung 2 ausgewertet. Insgesamt wurden 406 Frage-
bdgen zurlickgesandt, was einer Ricklaufquote von ca. 25 % entspricht.

Insgesamt sind Fragebogen zur Kostensituation von 1.083 WEA eingegangen, davon
wurden 1.023 (399 Fragebdgen) in der Auswertung berlcksichtigt, wobei keine Un-
terscheidung nach Einzelanlage und Windpark vorgenommen wurde.
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Abbildung 1: Riicklauf bezogen auf die Anzahl der Fragebégen bzw. Meldungen
nach Aufstellungsjahr geordnet
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Abbildung 2: Riicklauf der Fragebégen bezogen auf die Postleitzahlenbereiche der
Standorte

In der Befragung wurde Wert darauf gelegt, vor allem Kostendaten von WEA zu er-
halten, die in den letzten 3 Jahren aufgestellt worden sind. In der Tat entfallt das Ma-
ximum der Rucklaufe, wie Abbildung 1 und Abbildung 3 zu entnehmen ist, auf die
Jahre 1999 (72 Fragebdgen bzw. 242 Anlagen) und 2000 (83 Fragebdgen bzw. 265
Anlagen).

Bei der Aufgliederung nach der regionalen Verteilung der Rucklaufe ragt deutlich der
Postleitzahlenbereich 2 hervor. Von insgesamt 399 Fragebdgen mit 1.023 WEA,
entfallen 130 Bogen mit 382 Anlagen auf diesen Postleitzahlenbereich, der die wind-
reichen Gebiete der schleswig-holsteinischen und der niedersachsischen Kiste um-
fasst (Abbildung 2 und Abbildung 4).
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2.2. Ergebnisse der Betreiberumfrage

In diesem Kapitel werden - basierend auf der Betreiberumfrage - durchschnittliche
Werte der untersuchten Kostenkategorien aufgeflhrt. Die Preisangaben erfolgen je-
weils als spezifische Grolden, d.h. samtliche Werte werden auf bestimmte WEA-
Spezifika (Generatorleistung bzw. Energieertrag am Referenzstandard) bezogen.

Als spezifische WEA-Bewertungsgrofde ist bisher in Anlehnung an die klassische E-
nergieanlagentechnik die Angabe der Kosten in €/kW Ublich. Dieser Bezug auf die
Nennleistung des Generators ist in der WEA-Technik jedoch irrefihrend, da der E-
nergieertrag einer WEA weniger von der Generatorgrof3e als von der Rotorflache,
der Nabenhdhe aber auch von aerodynamischen Faktoren und der Steuerungstech-
nik der WEA abhangt. Die GeneratorgroBe erweist sich daher eher als ungeeig-
netes Kriterium, die technologische Innovation einer WEA zu beschreiben. Aus
diesem Grunde werden samtliche Kostenfaktoren, wenn nicht anders angegeben, in
der vorliegenden Studie nicht auf die Nennleistung des Generators sondern auf den
jahrlichen Referenzertrag der WEA nach EEG [1] bezogen, eine Grolde, die die Er-
tragsfahigkeit einer WEA wesentlich besser beschreibt. Damit erhalt man einen spe-
zifischen Wert in €/ MWh,2.

Die Angabe der spezifischen Kosten erfolgt dartber hinaus, wenn nicht ausdrucklich
anders beschrieben, inflationsbereinigt bezogen auf das Jahr 1995.

2.2.1. Entwicklung der Investition

Die Gesamtinvestition eines Windenergieprojektes ergibt sich aus dem Preis der
WEA zuzlglich der Investitionsnebenkosten. Zur Uberprifung der angewandten
Methodik wird zunachst ein Vergleich mit den Umfrageergebnissen von 1999 vorge-
nommen.

Vergleich mit der Kostenstudie 1999

In Abbildung 5 sind die Ergebnisse der aktuellen Umfrage 2002 im Vergleich zu der
Umfrage von 1999 dargestellt.

Insgesamt zeigt sich eine sehr gute Ubereinstimmung der neuen Kostenwerte mit
den Ergebnissen der alten Studie. Insbesondere in den Jahren 1995 bis 1997 sind
die ermittelten Werte fur den Anlagenpreis fast deckungsgleich, obwohl die statisti-
sche Aussagekraft in diesen Jahren mit weniger als 90 gemeldeten WEA pro Jahr
deutlich schlechter ist, als in den Zieljahren der vorliegenden Studie (1999 und
2000), wo etwa 250 Anlagen pro Jahr gemeldet wurden.

Investitionsnebenkosten und Projektgesamtkosten stimmen ebenfalls gut mit der al-
ten Studie Uberein, die Abweichung betragt nur wenige Prozentpunkte und liegt im

2 Es sei darauf hingewiesen, dass diese spezifischen Kostenfaktoren in der Einheit Euro/MWh, der
besseren Vergleichbarkeit dienen, aber keine direkte Aussage bzgl. tatsachlicher Energieerzeugungs-
kosten zulassen.
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Bereich der zu erwartenden Streuung. Die in beiden Studien gewahlte Methodik flhrt
folglich zu vergleichbaren Ergebnissen.

Zu beachten ist, dass sich die Projektgesamtkosten hier und auch in weiteren Be-
trachtungen der Studie nicht als einfache Summe der Nebenkosten und des WEA-
Preises ergeben. Der Grund liegt darin, dass einige Betreiber auf eine Angabe der
Einzelkosten verzichtet haben und nur einen Gesamtpreis Ubermittelt haben. Die
Gesamtkosten beziehen sich damit auf einen groReren Datensatz als die Einzelkos-
ten.
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Abbildung 5: Nicht inflationsbereinigte Entwicklung der durchschnittlichen Investition
fur Windparks, getrennt nach Projektgesamtkosten, WEA-Kosten und Nebenkosten
in Abhangigkeit des Aufstellungsjahres per kW. Wie im Text erlautert, ergeben sich
die Projektgesamtkosten aufgrund einer unterschiedlichen Datenbasis nicht als ein-
fache Summe der Anlagen- und Nebenkosten.

In der nicht inflationsbereinigten und leistungsbezogenen Darstellung ergeben sich
relativ konstante spezifische Kostensatze fur die Jahre 1998-2001. Die wahrnehmba-
ren Tendenzen - eine leichte Reduktion bei den Nebenkosten und ein geringfugiger
Anstieg bei den WEA-Preisen - liegen im Rahmen der statistischen Streuung und
konnen daher nur bedingt interpretiert werden.

Insgesamt lasst sich jedoch beobachten, dass die jahrliche Preissteigerung durch
Preisreduktionen im Wesentlichen kompensiert wurde.
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Investitionen in Abhangigkeit des Referenzertrages

Um eine genauere Analyse der Entwicklung der Kostenarten vornehmen zu kénnen,
wurden diese inflationsbereinigt und auf den spezifischen Energieertrag der gemel-
deten WEA am Referenzstandort des EEG [1] bezogen.

Wie Abbildung 6 verdeutlicht, weisen die Ertragsspezifische WEA-Investition
(€E/MWh,) eine fallende Tendenz uber die Jahre auf. Dies bedeutet, dass die produ-
zierte elektrische Energie bezogen auf die Nennleistung der WEA durch Verande-
rungen in der Anlagenkonstruktion, etwa der VergréRerung der Nabenhdhe, der Ro-
torflache und der Optimierung weiterer Anlagenspezifika, erhoht werden konnte.
Durch die fallenden spezifischen Energiekosten ist es ferner moglich gewesen, die
ErschlieBung von windschwéacheren Standorten im Binnenland voranzutreiben. Dies-
bezlglich wurden von den Herstellern speziell fur das Binnenland angepasste Wind-
energieanlagen entwickelt.
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Abbildung 6:Die Entwicklung der durchschnittlichen inflationsbereinigten Ertrags-
spezifische WEA-Investition (€/MWh,) fiir Windparks, getrennt nach
Gesamtinvestitionen, WEA- und Nebenkosten in Abhéngigkeit des Auf-
stellungsjahres.

In der auf den Referenzertrag bezogenen und inflationsbereinigten Darstellung ist
daruber hinaus eine abnehmende Tendenz der Projektgesamtkosten zu beobachten.
Von 1998 bis 2001 fallen diese um 7 % von 520 auf 480 €/ MWh,, die WEA-Preise
fallen im gleichen Zeitraum um 9 % von 412 auf 375 €/ MWh,. Als Mittelwert Uber die
Jahre 1997-2001 ergeben sich fur den WEA-Preis inflationsbereinigt 390 €/ MWh,
und fur die Nebenkosten 116 €/ MWh,
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Das Verhaltnis von Investitionsnebenkosten zu WEA-Kosten ist ebenfalls leicht fal-
lend. Betragen die Nebenkosten 1997 etwa 31 % des WEA-Preises so sind es 2001
im Mittel nur noch knapp 30 %. Insgesamt ergibt sich ein etwas geringerer Neben-
kostenanteil als in der Studie von 1999 wo ein Wert von 33 % der WEA-Investition
ermittelt wurde.

2.2.2. Aufteilung der Investitionsnebenkosten

Zu den Investitionsnebenkosten gehodren Kosten fur Fundamente, Netzanbindung,
GelandeerschlieBung, sowie die Kosten fur die Planung. Unter ,Sonstige Kosten®
wurden im Wesentlichen Aufwendungen fir Prospekterstellung, Ausgleichsmalinah-
men und Rucklagenbildung fur den Anlagenrickbau zusammengefasst. In Abbildung
7 sind die relativen Anteile der einzelnen Kostenarten dargestellt.

Sonstige Kosten
Planung 26%

9%

ErschlieBung
7%

Fundament

22% Netzanbindung

36%

Abbildung 7: Zusammensetzung der Investitionsnebenkosten im Mittel lber die Jah-
re 1994-2001

Abgesehen von den ,Sonstigen Kosten® verursacht der Netzanschluss mit 36 % die
grofdten Aufwendungen bis zur Inbetriebnahme des Windparks. Ebenfalls stark ins
Gewicht fallt die Fundamenterstellung, die fast ein Viertel (22 %) der Kosten aus-
macht. Jeweils unter 10 % liegen der Planungskostenanteil (9 %) sowie der Er-
schlieBungskostenanteil (7 %).

Eine wichtige Frage ist die Entwicklung der Nebenkosten bezogen auf den spezifi-
schen WEA-Preis (€/kW) in den letzten 3 Jahren. Abbildung 8 zeigt eine Gegenuber-
stellung der Ergebnisse der aktuellen Studie - Mittelwert der Jahre 1999-2001 - mit
der Studie von 1999.
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Abbildung 8: Vergleich der Investitionsnebenkosten in Einheiten des spezifischen
WEA-Preises (895 €/kW): Kostenstudien von 1999 [2] und 2002

Auffallig ist der Ruckgang bei den Gelandeerschliellungskosten (von 4,6 % auf
2,2 %) und den Planungskosten (von 4,2 % auf 3,5 %). Hier zeigt sich mdglicherwei-
se der Kostenvorteil heutiger Windpark-Grof3projekte bei diesen Kostensparten. Die
Netzanschlusskosten sind anteilig ebenfalls gefallen (von 13,2 % auf 9,3 %), neben
der Projektgrofie durfte hier vor allem die im EEG gegenlber dem StrEG eingefihrte
Anderung der Kostenlibernahme fiir die Netzverstarkung eine Rolle spielen. Bei den
Fundamentkosten haben die zunehmenden WEA-Gro3en zu keinem signifikanten
Kosteneffekt gefuhrt (6,1 % auf 5,7 %). Eine ansteigende Tendenz (von 5,4 % auf
6,7 %) weisen dagegen die ,Sonstigen Kosten“ auf. Verantwortlich sind hier zu ei-
nem Teil die hoheren Prospekt-Erstellungskosten und zu einem geringen Teil auch
ein Kostenanstieg bei den AusgleichsmalRnahmen. Die Ruckstellungen fur den Anla-
genruckbau verursachen etwa die Halfte der ,Sonstigen Kosten®, sind in den letzten
Jahren jedoch leicht ricklaufig.

2.2.3. Betriebskosten

Zu den Betriebskosten bei Windparks zahlen Kosten fur Wartung und Instandhaltung
der WEA, Grundstuckskosten bzw. Flachenpacht, Versicherungskosten, Geschafts-
fuhrungs- (GF) und Steuerberatungskosten, Strombezugskosten sowie ,Sonstige
Kosten® unter denen Personalkosten, Beitrage zu Verbanden und Kammern,
Rechtsberatung, Burokosten usw. zusammengefasst wurden. Eine mittlere Kosten-
aufteilung uber die Jahre 1997-2001 ist in Abbildung 9 dargestellt.
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Abbildung 9: Aufteilung der Betriebskosten im Mittel der Jahre 1997-2001.

Die Aufwendungen fur Wartung und Instandhaltung verursachen Uber ein Viertel der
Gesamtkosten, mit etwa einem Finftel der Betriebskosten fallen Grundstlicks- bzw.
Pacht-, sowie Geschaftsfuhrungs- und Steuerberatungskosten ins Gewicht. Die Ver-
sicherungskosten liegen bei einem Anteil von 13 %. Der Strombezug aus dem Netz
ist mit 5 % eher von untergeordneter Bedeutung.

Um die zeitliche Entwicklung der Betriebskosten darzustellen, wurden in Abbildung
10 die Betriebskosten Uber die Betriebsjahre aufgetragen.
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Abbildung 10: Jahrliche Betriebskosten in den Jahren 1997-2001, aufgeteilt

nach dem Betriebsjahr der Windenergieanlage

Deutlich ist die Zunahme der Betriebskosten Uber die Betriebsjahre zu sehen. Liegen
die Aufwendungen fir den Betrieb im ersten Jahr bei 2,0% der WEA-
Anschaffungskosten, so liegen sie im 6. Betriebsjahr schon bei 4,8 %. Verursacht
wird dies vor allem durch den Anstieg bei den Wartungs- und Instandhaltungskosten
und den Versicherungskosten. Der beobachtete Anstieg der Versicherungskosten
deckt sich mit der Aussage vieler Versicherer, dass die Schadensquoten deutlich
uber 100% liegen. Die Kosten fur Geschaftsfuhrung und Steuerberatung sowie
Grundstuck und Sonstiges bleiben dagegen eher konstant.

Fir die Zunahme der Kosten in den betrachteten Betriebsjahren dirften im Wesentli-
chen die auslaufenden Garantieleistungen der Hersteller verantwortlich sein. Wah-
rend im 2.-4. Betriebsjahr, wo die meisten der untersuchten Anlagen aus der Garan-
tie herausfallen, signifikante Anstiege der Betriebskosten von jeweils je etwa 20 % zu
beobachten sind, ist im 5. und 6. Betriebsjahr bereits eine gewisse Konvergenz der
Kostenverlaufe zu beobachten. Die Kostenzunahmen gehen auf deutlich unter 10 %
zuruck.

Eine Aussage Uber die tatsachliche Zunahme der Reparatur- und Wartungskosten in
den ersten 6 Betriebsjahren lasst die Untersuchung aufgrund unpraziser Angaben
uber die Art und Hohe der durchgefuhrten Garantieleistungen leider nicht zu.

Die sehr geringen Kosten im ersten Jahr haben allerdings ihre Ursache vor allem

darin, dass die erst im Verlauf des ersten betrachteten Kalenderjahres aufgestellten
Anlagen nur einen Teil der jahrlichen Gesamtkosten verursachen.
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2.3. Umfrage unter Sachverstandigen, Versicherern und Herstellern

Der Beginn der kommerziellen Windenergienutzung in Deutschland begann Anfang
der 90er Jahre mit der Entwicklung immer leistungsstarkere Anlagen. Fir die Anla-
gen der 500 kW-Klasse liegen heute Betriebserfahrungen von maximal 8 Jahren o-
der 40% der kalkulierten Lebensdauer von 20 Jahren vor.

Fir WEA der heute (2002) bedeutenden Leistungsklassen, also der Megawatt- und
der Multimegawatt-Klasse ab 1,5 MW liegen bisher jedoch nur geringe bzw. kurzfris-
tige Erfahrungen vor, da sie erst ab 1997/98 in nennenswerter Anzahl in Betrieb gin-
gen. Aussagekraftige Informationen bezlglich der Reparatur- und Wartungskosten
uber die kalkulierte Lebensdauer der WEA sind aus der Betreiberumfrage fur diese
Anlagenklasse daher nur eingeschrankt zu entnehmen.

Lediglich fur die 500-600 kW Anlagenklasse ergeben sich relativ belastbare Aussa-
gen Uber die Kosten fur Reparatur und Wartung fur maximal 6 Betriebsjahre aul3er-
halb der Garantiezeit, die vom Hersteller mindestens fur 2 Jahre gewahrt wird.

Im Rahmen einer schriftichen Umfrage bei technischen Sachverstandigen (Gutach-
tern), Herstellern und Versicherungsunternehmen wurde die Héhe notwendiger Er-
satzinvestitionen fur den Erhaltungsaufwand wesentlicher WEA-Komponenten er-
fragt.

Zur weiteren Verbesserung der Aussagekraft der Untersuchung wurden Einzelge-
sprache mit Versicherern, Gutachtern und Herstellern gefuhrt.

2.3.1. Erlduterungen zur Umfrage
Folgende Komponenten wurden in der Untersuchung erfasst:

- Bremsen (ohne Windnachfluihrungsbremse)
- Fundament

- Generator

- Getriebe

- Hauptlager

- Hydraulikanlage

- Pitchverstellung (Rotorblattverstellung)

- Rotorblattsatz

- Steuerung und allgemeine Elektrik

- Trafostation mit Mittelspannungs-Schaltung
- Turm

- Wellen

- Windnachfuhrungssystem inklusive Bremsen

Erfragt wurde
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1. die Betriebszeit, nach der mit wesentlichen Instandsetzungsarbeiten zu rechnen
ist

2. der jeweilige Instandsetzungsaufwand in Relation zum Vollaustausch der Kom-
ponente

3. die Kosten des Vollaustausches einzelner Komponenten inkl. Montage

Aus diesen Parametern lassen sich die Ersatzinvestitionen bzw. Instandhaltungs-
kosten fur jede betrachtete Komponente bei Annahme eines Betriebszeitraumes von
20 Jahren errechnen, sofern man davon ausgeht, dass die gegenwartig erfasste Si-
tuation Uber den gesamten Betriebszeitraum unverandert fortbesteht.

2.3.2. Ergebnisse der Umfrage

Es versteht sich, dass samtliche Aussagen nur mit einer teilweise erheblichen Band-
breite getatigt werden kénnen. Grinde fur die Schwankungsbreiten sind Unterschie-
de zwischen Anlagentypen bzw. -konzepten, Qualitadtsschwankungen bei der Ferti-
gung oder auch unterschiedliche Wartungskonzepte. Auch die spezifischen Stand-
ortbedingungen, z.B. eine erhdhte Turbulenzintensitat in einem Windpark oder gene-
rell in komplexem Gelande kann einen nachhaltigen Einfluss auf die Lebensdauer
bzw. Reparaturanfalligkeit einer bestimmten Komponente haben.

Das Ergebnis der Befragung zur Haufigkeit von wesentlichen Instandsetzungsarbei-
ten ist in Abbildung 11 dargestellt. Der mittlere Betriebszeitraum zwischen zwei Er-
haltungsarbeiten ist als schwarzer Balken eingetragen. Die erfasste Schwankungs-
breite ist orange (bzw. Grau) dargestellt.
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Abbildung 11: Ergebnisse der Befragung von Sachversténdigen zur Haufigkeit

von wesentlichen Instandsetzungsarbeiten.
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Sowohl der Mittelwert als auch die Bandbreiten fur den Zeitraum zwischen zwei In-
standsetzungen ist fur die einzelnen — hier alphabetisch aufgelisteten - Komponenten
sehr unterschiedlich. So ist zum Beispiel beim Fundament erst nach 15 bis 20 Be-
triebsjahren mit einer gréReren Instandhaltung zu rechnen, dagegen ist beim Rotor-
blattsatz frihestens nach 4 spatestens aber nach 10 Jahren ein groRerer Erhal-
tungsaufwand erforderlich. Im ungunstigen Fall sind bei einer 20-jahrigen Betriebs-
phase insgesamt vier bis funf groRere Instandhaltungsarbeiten an den Rotorblattern
erforderlich. Im glnstigen Fall kommt der Betreiber mit nur ein bis zwei Erhaltungs-
maflnahmen aus.

Eine weitere Komponente mit einer hohen Instandhaltungsfrequenz ist das Getriebe
bei dem bereits nach 5 bis 8 Jahren Betriebszeit mit einem gréReren Erhaltungsauf-
wand zu rechnen ist.

Selbstverstandlich gibt es Einzelsituationen, die in dieser Betrachtung nicht erfasst
sein kdnnen, d. h. komplette Rotorwechsel oder Getriebetausche nach wenigen Be-
triebsmonaten. Bezogen auf die Gesamtheit aller Anlagen ist dies jedoch nicht als
Regelfall zu werten. Andererseits wird es auch vorkommen, dass diese kritischen
Komponenten wahrend der gesamten Betriebszeit keine Probleme verursachen.

Genauso bedeutsam wie der Zeitrahmen, in dem eine Erhaltungsmaflnahme erfor-
derlich ist, ist selbstverstandlich die Hohe des jeweils erforderlichen Aufwandes. Zu-
nachst wurde der jeweilige Instandsetzungsaufwand in Relation zum Vollaustausch
der Komponente (inkl. Montage) erfragt. Das Ergebnis ist in Abbildung 12 zu sehen.
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Abbildung 12: Ergebnis der Befragung zur Héhe des Instandsetzungsaufwan-

des in Relation zum Vollaustausch einer Komponente
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Auch hier ergeben sich bei der Analyse der Antworten erhebliche Bandbreiten.

Bei den Bremsen kann der Aufwand einer Instandhaltungsarbeit von wenigen Pro-
zenten bis zu mehr als einem Drittel des Aufwandes fur einen Vollaustausch betra-
gen. Der Instandhaltungsaufwand fur das Fundament oder fur die Trafostation ist
nach dieser Umfrage dagegen eher gering im Verhaltnis zum Vollaustausch, und die
Schwankungsbreiten dieses erfragten Parameters sind relativ klein.

Ein anderes Bild ergibt sich bei der Untersuchung in Bezug auf die Rotorblatter. Der
Erhaltungsaufwand betragt hier mindestens 25% der Vollaustauschkosten im gunsti-
gen und ca. 50% dieser Kosten im ungunstigen Fall. Der Mittelwert liegt bei knapp
unter 40% der Vollaustauschkosten. Ebenfalls hohe Aufwendungen im Verhaltnis
zum Vollaustausch verursachen die Komponenten Getriebe, Hauptlager, Pitch-
verstellung, Steuerung und allgemeine Elektronik.

Als letzter Parameter zur Bestimmung der tatsachlichen Erhaltungskosten ist nach-
folgend eine Aussage Uber den Preis des Vollaustausches einer Komponente in Eu-
ro/kW angegeben. Das Ergebnis der Befragung ist in

Abbildung 13 dargestellt.
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Abbildung 13: Ergebnis der Befragung zu den Kosten des Vollaustausches ein-
zelner Komponenten

Rotorblattsatz und Getriebe gehdren nach dieser Untersuchung mit Abstand zu den
teuersten Einzelkomponenten. Die Getriebeaustauschkosten liegen in einem Bereich
zwischen 60 und 120 Euro/kW und fur den Rotorblattsatz sind zwischen 110 und 160
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Euro/kW aufzubringen. Sowohl der Mittelwert als auch die Bandbreiten der Kosten
fur den Austausch der restlichen Komponenten sind dagegen deutlich geringer.

Bei der Kalkulation der Austauschkosten muss berlcksichtigt werden, dass der Preis
fur den Austausch einer Nicht-Standardkomponente, die mdglicherweise in geringer
Auflage nachgefertigt werden muss, deutlich Uber dem Preis von in gro3erer Stuck-
zahl angebotenen Serienkomponenten liegen kann.

Selbstverstandlich haben die Montagekosten einen teilweise erheblichen Anteil an
dem gesamten Austauschaufwand einer Komponente, insbesondere bei schweren
oder schwer zuganglichen Bauteilen wie Getriebe, Rotorblatt, Windnachfuhrung, Ge-
nerator, Fundament, etc.. Durch den Austausch oder die Reparatur mehrerer Kom-
ponenten in einem einzigen Reparaturvorgang konnen die Austauschkosten bezogen
auf das einzelne Bauteil deshalb stark reduziert werden.

Ein nennenswerter Kostenfaktor im Falle einer Reparatur ist bei langeren Ausfallzei-
ten auch die Betriebsunterbrechung, die jedoch hier nicht berlcksichtigt worden ist.

2.3.3. Aus der Umfrage ermittelte Instandhaltungskosten

Die Aussagen der Graphiken in Abbildung 11 - Abbildung 13 flihren zu den in der
Abbildung 14 dargestellten Gesamtkosten.
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Abbildung 14: Aus der Befragung ermittelte Ersatzinvestitionen bzw. Instand-

haltungskosten fiir einen 20jadhrigen Betriebszeitraum.
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In Abbildung 14 sind die Komponenten auf der x-Achse nach der Hohe ihres Erhal-
tungsaufwandes angeordnet. Rotorblattsatz und Getriebe treten deutlich als teuerste
bzw. wartungsaufwendigste Komponenten hervor. Die Uberwiegende Anzahl der
restlichen Komponenten liegt in einem vergleichbaren Intervall zwischen wenigen
Euro/kW im glnstigen bzw. 30-40 Euro/kW im ungunstigen Fall. Die geringsten Er-
haltungskosten verursachen Hydraulikanlage, Trafostation und Fundament.

In der Summe ergibt sich flir den 20-jahrigen Betriebszeitraum im ungunstigen Fall
ein Ersatzinvestitionsbedarf von 850 Euro/kW bzw. 94% der WEA-Investition von 895
Euro/kW und im glnstigen Fall ergibt sich ein Ersatzinvestitionsbedarf von nur 130
Euro/kW bzw. 14% der WEA-Kosten.

Im Rahmen der Untersuchung ist es leider nicht moglich abzuschatzen, wie die Kos-
tenverteilung bezogen auf die Gesamtmenge aller Anlagen ist. Es bleibt demnach
unklar, ob eine spezielle WEA eher Erhaltungskosten am unteren oder oberen Rand
oder aber in der Mitte des ermittelten Spektrums verursacht.

Zur Ermittlung eines Rechenwertes fur die Wirtschaftlichkeitsuntersuchung sind wir
hier von einer symmetrischen Haufigkeitsverteilung der Erhaltungskosten ausgegan-
gen. Mit dieser Annahme ist es dann sinnvoll, den Mittelwert der errechneten Band-
breite als Grundlage fur die wirtschaftliche Situation der Gesamtheit aller Anlagen
heranzuziehen. Dieser Mittelwert liegt bei 490 Euro/kW bzw. 54% der WEA-
Investition von 895 Euro/kW. Im Vergleich zur Kostenuntersuchung von 1999, wo ein
mittlerer Wert von 64% des WEA-Preises fur den Instandhaltungsaufwand ermittelt
worden ist, ergeben sich also etwas geringere Instandhaltungskosten bzw. Ersatzin-
vestitionen wahrend einer 20jahrigen Betriebsphase. Diese Verminderung der Kos-
ten muss bei der ermittelten Bandbreite in der aktuellen Untersuchung jedoch nicht
fur jedes Projekt gelten.

Es ist wichtig darauf hinzuweisen, dass der angegebene Mittelwert fur die Instand-
haltungskosten eher als HilfsgroRe anzusehen ist und nicht in jedem Fall fur ein kon-
kretes Vorhaben zugrunde gelegt werden sollte bzw. werden kann. Im Einzelfall kon-
nen durchaus auch Kostensteigerungen bei der Instandhaltung eingetreten sein.

Der reale Instandhaltungsaufwand kann sehr stark durch den WEA-Typ beeinflusst
sein (bspw. mit und ohne Getriebe, Stall- oder Pitchregelung). Daruber hinaus be-
zieht sich die Aussage auf eine Gesamtsicht Uber alle WEA mit einem Schwerpunkt
in der 500-750 kW-Klasse, da hier auch bei den Sachverstandigen die grof3ten Erfah-
rungen bestehen und Erfahrungen mit der Megawattklasse noch abgewartet werden
mussen.

Die kurzen Innovationszyklen innerhalb der Entwicklung der letzten 10 Jahre mit ra-
schen Modellwechseln lieRen wenig Spielraum flir eine Optimierung der Einzelkom-
ponenten. Mittlerweile hat die Windenergie mit der Multimegawatt-Klasse einen Ent-
wicklungsstand erreicht, der normalisierte Produktlebenszyklen erwarten lasst. Im
Zusammenhang mit der stetig wachsenden Erfahrung im Multimegawattbereich sollte
eine Verbesserung der Lebensdauer und Verminderung der Wartungsintensitat reali-
siert werden konnen.

Insofern ist die Untersuchung das Ergebnis einer ruckblickenden Betrachtung, das
heildt, sie beruht auf der Erfahrung der letzten Jahre. Der angegebene Kostenrahmen
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gilt nur bei Annahme eines statischen Kostenverlaufes hinsichtlich des Reparatur-
aufwandes, ohne die Berlcksichtigung weiterer Verbesserungen im Bereich der
Technik und der Betriebsflihrung, die zu einer Kostendegression flihren kénnte.
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3. Energieerzeugungskosten der Windenergienutzung

3.1. Leistungs- und ertragsspezifische Investitionskosten

Um zunachst ein Gesamtbild der Energieerzeugungskosten der Windenergienutzung
zu erhalten, werden noch einmal die in der Betreiberumfrage ermittelten Gesamtin-
vestitionen der Einzelprojekte betrachtet. Diese Kostendarstellung bezieht sich aus-
schlie3lich auf die Anfangsinvestition. Die Betriebskosten bzw. jahrlichen anfallenden
Kosten werden hierbei nicht bertcksichtigt.

In Abbildung 15 wurden die spezifischen Projektgesamtkosten (bezogen auf eine kW
installierter Leistung) Uber der Standortqualitat — bewertet in erzielten Volllaststunden
pro Jahr3 - aufgetragen. Bei hoher Streuung der spezifischen Investitionswerte in ei-
nem Bereich von 800 bis 1600 Euro/kW liegt die mittlere spezifische Investition etwa
bei 1100 Euro/kW. Es zeigt sich daruber hinaus ein leichter Trend zu héheren spezi-
fischen Investitionen mit wachsender Standortqualitat.
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Abbildung 15: Leistungs- (rot) und ertragsspezifische (blau) Investition in Abhdngig-
keit der Standortqualitat

3 Um die jahrlichen Einflisse aus der Darstellung herauszufiltern, wurden die Werte fir die Energieer-
trage nach dem IWET-Index korrigiert. Jahre mit besonders schlechter Performance, die auf lange
Stillstandszeiten zurilickzufiihren waren, sowie das erste unvollstandige Betriebsjahr wurden nicht
bericksichtigt.
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Die hohe Streuung der Werte unterstreicht noch einmal, dass die in der vorliegenden
Studie getatigten Aussagen zu WEA- und Projektkosten lediglich als Mittelwerte fur
Deutschland angesehen werden kdnnen, fur ein einzelnes Projekt aber stark hiervon
abweichen konnen.

Wahrend bei den leistungsspezifischen Investitionen eine Zunahme mit der Stand-
ortqualitat zu verzeichnen ist, sinken die ertragsspezifischen Investitionen mit der
Standortglte und variieren bei einem mittleren Wert von ca. 65 Eurocent zwischen
80 und 40 Eurocent bezogen auf eine jahrlich erzeugte kWh.

FUr eine genauere Kostenanalyse mussen neben den Investitionen auch die Be-
triebskosten berucksichtigt werden. Im folgenden Abschnitt wird die Wirtschaftlichkeit
auf der Basis samtlicher Kostenanteile und der Grundlage der Betreiber- und Gut-
achterumfrage durchgefihrt.
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3.2 Ertragsspezifische Energieerzeugungskosten

3.2.1. Definition der Randbedingungen zur Kostenrechnung

Bei der Berechnung der Energieerzeugungskosten haben die getroffenen Randbe-
dingungen einen wesentlichen Einfluss auf die Ergebnisse. Tabelle 1 fasst die wich-
tigsten Parameter der Kostenrechnung zusammen.

Onshore-WEA
Investitionsnebenkosten 30 % vom WEA-Preis 895 €/kW
Betriebskosten (BK) flur 4,8 % vom WEA-Preis 895 €/kW
1.-10. Jahr

Betriebskosten (BK) fur 6,6 % vom WEA-Preis 895 €/kW
10.-20. Jahr

Kalkulatorischer Zins 7,45 %

Technische Verfugbarkeit 98 %

Parkwirkungsgrad 92 %

Rauhigkeitslange 0,1m

Einspeisevergltung Gemass EEG-Regelung zwischen 9,1 und

6,2 Eurocent per kWh

Ersatzinvestition Uber 54 % vom WEA-Preis (895 €/kW),

20 Jahre davon 18% in der ersten und 36% in zwei-

ten Dekade. Dies sind 1,8 % bzw. 3,6 %

jahrlich (in den Betriebskosten bereits ent-

halten)

Tabelle 1:  Definition der Randbedingungen fiir die Berechnung
der Energieerzeugungskosten

Die Festlegung der Investitionen und der Betriebskosten erfolgte auf Basis der Er-
gebnisse der Betreiber- und Gutachterumfrage. Die WEA-Investition betragt dem-
nach 895 €/kW. Die Investitionsnebenkosten erhdhen diese Investition noch ein-
mal um 30%.

Die jahrlichen Betriebskosten wurden auf Basis des 5. Betriebsjahres berechnet,
indem diese laut Betreiberumfrage ca. 4,5% der WEA-Investition betragen. Dieser
Wert ist frei von Anfangseffekten, wie Garantieerstattungen aber auch Anlaufproble-
men und eignet sich daher fur eine langerfristige Betrachtung. Bei Annahme einer
sehr geringen Inflationsrate von 1% betragen die Betriebskosten im 1. Jahr dann
rechnerisch ca. 4,3% und inflationiert Uber 20 Jahre im Mittel 4,8%.

Von diesen 4,8 % jahrliche Betriebskosten entfallen etwa 1,8% auf Instandhaltung

bzw. Wartung und 3% auf den restlichen Betrieb. Die Gutachterumfrage ergab dar-
uber hinaus einen Ersatzinvestitionsbedarf von etwa 54% des Anlagenpreises.
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Legt man zugrunde, dass die Ersatzinvestition im Wesentlichen in der zweiten Be-
triebsdekade ab dem 11. Jahre zu tatigen ist und geht ferner davon aus, dass die in
der ersten Dekade bezahlten Reparatur- und Wartungsaufwendungen als Anteil der
Ersatzinvestition anzusehen sind, so verbleiben 54% - 18% = 36% Ersatzinvestitio-
nen in der 2. Dekade des Betriebes. Verteilt auf 10 Jahre folgen daraus dann 3,6%
jahrlich zusatzlich zu den 3% Basis-Betriebskosten.

Insgesamt ergeben sich demnach 4,8% Betriebskosten in der 1. und 6,6% Betriebs-
kosten jahrlich in der 2. Dekade bezogen auf die WEA-Investition.

Der kalkulatorische Zins wurde mit 7,45 % angesetzt, basierend auf einem erwar-
teten Zins auf das Eigenkapital von 12 % und einem Zinssatz fur das Fremdkapital
von 5,5 %.
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Abbildung 16 : Wirtschaftlichkeit von Windenergieprojekten in Abhéngigkeit der
Standortqualitét in Volllaststunden

Fur die technische Verfugbarkeit der WEA wurde ein Wert von 98 % angenommen
und fur den Parkwirkungsgrad, der die Abschattungseffekte der verschiedenen Anla-
gen eines Windparks berucksichtigt, ein Wert von 92 %.

Die Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsrechnung unter Annahme der zuvor genannten
Parameter zeigt Abbildung 16. Die ermittelten Energieerzeugungskosten hangen
selbstverstandlich stark von der Projektlaufzeit ab, so dass hier drei verschiedene
Nutzungsdauern bertcksichtigt wurden.

Die Wirtschaftlichkeitsgrenze ergibt sich bei der EEG-Vergutung 2002 und einer
Laufzeit von 20 Jahren bei etwas mehr als 2000 Volllaststunden wahrend sie bei ei-
ner Laufzeit von 12 Jahren erst bei etwa 2700 Vollaststunden erreicht wird. In der
Regel werden die realen Nutzungszeiten zwischen der Ublichen Finanzierungsdauer
von 12 Jahren und der erwarteten Lebensdauer von 20 Jahren anzunehmen sein, so
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dass eine realistische Betrachtungsdauer zwischen diesen beiden Werten liegen
wird. Bei einer Laufzeit von 16 Jahren ergibt sich die Wirtschaftlichkeit ab etwa 2300
Volllaststunden. Die Energieerzeugungskosten reduzieren sich bei einem Sprung
von 12 auf 16 Jahre wesentlich mehr als bei einer Anderung von 16 auf 20 Jahre.
Neben dem Einfluss der langeren Kapitalverzinsung ist dies auch auf die angesetz-
ten hoheren Betriebskosten in der 2. Betriebsdekade zurtckzufuhren.

Bezieht man die Energieerzeugungskosten anstelle der Volllaststunden auf die mitt-
lere Windgeschwindigkeit in 30 m Hohe, so ergibt sich das in Abbildung 17 gezeigte
verhalten.
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Abbildung 17: Wirtschaftlichkeit von Windenergieprojekten in Abhdngigkeit der

mittleren Windgeschwindigkeit in 30 m H6he

Far die Betrachtung wurde eine mittleren Rauhigkeitslange von 0,1 m Uber alle Wind-
richtungssektoren zugrunde gelegt, was einem Mittelwert zwischen sehr hohen Rau-
higkeitswerten, wie sie ofters im Binnenland anzutreffen sind, und sehr geringen
Rauhigkeitswerten, die zur Beschreibung von Kuistenregionen verwendet werden,
entspricht.

Unter den gleichen Randbedingungen und einer Laufzeit von 20 Jahren ergibt sich
eine Wirtschaftlichkeit bei knapp 5,4 m/s in 30 m Hohe, respektive 5,6 m/s bei 16
Jahren Laufzeit und 6,1 m/s bei 12 Jahren.

Zu beachten ist, dass sich die angegebenen Wirtschaftlichkeitsgrenzen auf Mittel-

werte beziehen und je nach Projekt auch stark von den hier angegebenen Werten
abweichen konnen.
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3.3. Sensitivitatsanalyse beziiglich der Energieerzeugungskosten von WEA
in Windparks

Die Energieerzeugungskosten hangen neben der Nutzungsdauer von weiteren der
zuvor festgelegten Parameter ab. Im Folgenden wurde eine Sensitivitadtsanalyse vor-
genommen, um festzustellen, welche Parameter besonders kritisch sind. Dies kann
nicht nur Aufschluss dartuber geben, welche KostengroRen mit besonderer Sorgfalt
bestimmt werden mussen, sondern kann darUber hinaus auch ein Ansatz fur eine
weitergehende Kostenoptimierung von WEA-Projekten sein. Folgende Einflussg-
ro3en wurden untersucht:

¢ Investitionsnebenkosten
e Betriebskosten
e Eigenkapitalverzinsung

Bei den Berechnungen der Energieerzeugungskosten innerhalb der Sensitivitats-
analyse wird von einer Nutzungsdauer von 16 Jahren ausgegangen. Alle weiteren
Randbedingungen der Berechnung entsprechen der Definition aus Kapitel 3.2.1.
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3.3.1. Variation der Investitionsnebenkosten

Eine Verminderung der Investitionsnebenkosten um 10% bedeutet, dass bei der jet-
zigen Einspeisevergltung (EEG 2002) die Wirtschaftlichkeit bei 5,45 statt bei 5,6 m/s
erreicht wird. Insgesamt ist der Einfluss der Veranderung der Anfangsinvestition in
diesem Bereich also relativ undramatisch. Eine Verminderung des WEA-Preises um
10% hétte im Ubrigen den gleichen Effekt.
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Abbildung 18: Energieerzeugungskosten bei Variation der Investitionsnebenkosten,
Nutzungsdauer 16 Jahre
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3.3.2. Variation der Betriebskosten

Eine deutliche Veranderung der wirtschaftlichen Situation zeigt sich bei einer Variati-
on der Betriebskosten. Abbildung 19 zeigt die Energieerzeugungskosten fur drei ver-
schiedene Betriebskostensatze: 3%, 5% und 7%.
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g WEA-Kosten: 895 €/kW
w Investitionsnebenkosten: 30 %,
0,06 | Betriebskosten: 3-7%
Rauigkeitsléange: 0,1m
Kalk.-Zins: 7,45%,
Parkwirkungsgrad: 92%
0,05 \ :
4,5 5 5,5

Durchschnittl. Windgeschwindigkeit (30 m Héhe), m/s

Abbildung 19: Energieerzeugungskosten bei Variation der Betriebskosten,
Nutzungsdauer 16 Jahre

Die Reduzierung der Betriebskosten von 7 % auf 3 % fuhrt dazu, dass ein ange-
nommenes Windenergieprojekt bereits bei einer Windgeschwindigkeit von knapp
5,1 m/s in 30 m Hbhe und nicht erst bei 6 m/s die Wirtschaftlichkeitsgrenze erreicht.
Ein entsprechend hohes Augenmerk muss diesen jahrlichen Aufwendungen zukom-
men, insbesondere auch zusatzliche Aufwendungen fur Reparaturrickstellungen
oder auch steigende Versicherungskosten etc..
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3.3.3. Variation der Eigenkapitalverzinsung
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Abbildung 20: Energieerzeugungskosten bei Variation der Betriebskosten, Nut-
zungsdauer 16 Jahre

Die Verminderung der Eigenkapitalverzinsung hat bei einem Eigenkapitalanteil von
30% einen ebenfalls geringeren Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit. Bei einem Ruck-
gang von 12% auf 7% wird die Wirtschaftlichkeit bei den angenommenen Rahmen-
bedingungen 0,1-0,2 m/s friher erreicht; bei 5,4m/s statt bei 5,6 m/s.

Fazit:

Insgesamt wird deutlich, dass die im EEG festgelegte Anpassung von —1,5% jahrlich
eine erhebliche Anforderung an eine Verringerung der Kosten der Windenergienut-
zung darstellt. Abbildung 19 ist zu entnehmen, dass eine im Jahre 2010 errichtete
WEA mit nur ca. 60% der heutigen Betriebskosten betrieben werden muf3, um eine
mit der heutigen Situation vergleichbare Rentabilitatsgrenze in Bezug auf die Min-
destwindgeschwindigkeit zu erzielen. Um den gleichen Kosteneffekt zu erhalten,
musste die Investition um knapp 40% vermindert werden, wie eine Erweiterung der
Sensibilitatsrechnung in Abbildung 18 ergibt.
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Anhang

A1. Erwartete Kostenentwicklung von Windenergieanlagen

Im Unterschied zu Kapitel 2, in dem die realen Investitionen auf der Basis einer
Betreiberbefragung untersucht wurden, soll hier eine Kostenaussage auf der Basis
einer Preistendenz und eines technologischen Effizienzzuwaches, bezogen auf fun-
damentale Anlagengrolien, getroffen werden.

Im Hinblick auf die Lernkurve bei der Produktion von WEA, ist der enorme Entwick-
lungsfortschritt zu betrachten, der in den letzten 10 Jahren mit einer Verzehnfachung
der Nennleistung erreicht wurde. Dieser Fortschritt konnte nur durch eine Steigerung
der spezifischen Energieerzeugung, d. h. der Steigerung des erzielten Energieertra-
ges pro kg Windenergieanlage verwirklicht werden. Mit anderen Worten: Einen Pro-
duktionsvorteil allein aus der gestiegenen Nennleistung der Maschine heraus gibt es
— im Unterschied zu anderen Bereichen der Energietechnik - nicht, da der erforderli-
che grolRere Rotor ein ungunstigeres Verhaltnis von Flache zu Gewicht aufweist. In
der Konsequenz bedeutet dies, dass eine Vergrolierung der Anlage hinsichtlich
Nennleistung und Rotorflache prinzipbedingt zunachst zu einem Kostennachteil fihrt,
der durch technologische Innovationen und eine Verbesserung der Produktivitat aus-
geglichen werden muss.

Mit den heute kommerziell erhaltlichen Anlagen der MW-Klasse bis 2,5 MW und Ro-
tordurchmessern bis 90 m sind Rotorgrolien erreicht worden, die vor einigen Jahre
nicht unbedingt als Serienprodukte erwartet werden durften. Dennoch scheint dies
heute nur ein Zwischenschritt zu noch groReren, zur Zeit vornehmlich fur den Offsho-
re-Einsatz geplanten Windturbinen zu sein, die mit 5 MW und deutlich dber 100 m
Rotordurchmesser neue Dimensionen erreichen. Die Frage lautet, ob mit der wach-
senden Grofde auch weiterhin eine Kostenreduktion der erzeugten elektrischen E-
nergie zu erwarten ist, oder ob man bereits an die GroRengrenzen einer unter wirt-
schaftlichen Gesichtspunkten zu realisierenden Windturbine gerat. Eine statistische
Betrachtung der Entwicklung bestimmter Auslegungsparameter mit der Rotorgrofie
konnte Trends zur Klarung dieser Fragestellung liefern. Gegenuber friheren Jahren
sind heute solche statistische Betrachtungsweisen wegen der hohen Anzahl ver-
schiedener serienmafig erhaltlicher Windturbinen wesentlich besser abgesichert.
Auch gibt es weniger "exotische" Ausreiller, da sich die verschiedenen Auslegungs-
parameter auf relativ enge Grenzen einpendelten, die sich in der Konkurrenz zum
Mitbewerber als 6konomisch herausgebildet haben.

Gerade im Hinblick auf den Offshore-Einsatz dieser grof3en Anlagen ist es besonders
wichtig, dass die allgemein fur erforderlich gehaltene Multi-Megawatt-Anlagen nicht
schon prinzipbedingt in ihrer Realisierung teurer wird und damit die ohnehin schon
hohen Zusatzkosten des Offshore-Betriebs weiter erhdht. Zur Ermittlung des gro-
Renabhangigen Kostentrends wird die selbe Methode angewandt, die schon in [3] im
Jahr 1990 ausgearbeitet wurde. Hierbei wurden spezifische Gro3en wie uUbertrage-
nes Drehmoment, Masse des Turmkopfs, Listenpreis und Energieertrag an einem
Referenzstandort fur eine Vielzahl am Markt vertretener Windturbinen untersucht. Im
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Jahr 1996 und im Jahr 2002 wurden in [4] und [5] jeweils daran anschliel’iende Un-
tersuchungen vorgenommen, aus deren Ergebnissen die Auswirkung des techni-
schen und 6konomischen Fortschritts der Windturbinen wahrend der letzten 12 Jahre
abgeleitet werden kann.

Die Grundlage der Untersuchungen ist die Masse des Turmkopfs (Maschine plus
Rotor), da diese den maschinenbaulich aufwendigsten Teil der WEA darstellt. Weite-
re konstruktive Elemente der WEA, z. B. der Turm, haben selbstverstandlich eine
grolde Auswirkung auf die WEA-Gesamtmasse. Die durch unterschiedliche Materia-
lien und Konstruktionen (z.B. Beton, Stahlgitter oder Stahlmantel) hervorgerufenen
Massenunterschiede des Turmes haben jedoch keine gro3e Auswirkung auf die Ge-
samtkosten einer Anlage und wirden das Ergebnis der Untersuchung eher verfal-
schen. Es ist daher zu beachten, dass der sich ergebende Preis flr das Kilogramm
Masse des Turmkopfs die Kosten flr den Turm enthalt, in allen Massenangaben a-
ber die Turmmasse nicht berlUcksichtigt wird, sondern ausschlieRlich die Masse des
Turmkopfes. In den hier gezeigten Ausfuhrungen wird im Wesentlichen von Preisen
gesprochen und nicht von Kosten, da die Untersuchung auf Verkaufspreisen aus den
Marktubersichten 2001 und 2002 [6] beruht.

Preis der Turmkopfmasse

Die Turmkopfmasse besteht aus Rotor und Maschinenhaus, also allen Bauteilen die
oberhalb des Turmendes sind. In [5] werden die Listenpreise aus [6] in Bezug mit
den dazugehdérigen Turmkopfmassen vieler marktgangiger Windturbinen gesetzt.
Daraus ergibt sich dann eine vom Rotordurchmesser der Windturbinen abhangige
Tendenz, die in Abbildung 21 wiedergegeben ist. Es ergibt sich ein nahezu horizon-
taler, eventuell auch mit der wachsenden GroRe des Rotordurchmessers leicht fal-
lender Preis flr das im Turmkopf eingesetzte Kilogramm bearbeiteter Masse. Eine
Kostenreduktion der erzeugten Kilowattstunde Strom ist somit nur moglich, wenn die
pro Kilogramm Masse erzeugte Energiemenge eine mit dem Rotordurchmesser stei-
gende Tendenz aufweist.

Da das Wachstum des Rotordurchmessers im vorliegenden Fall mit der zeitlichen
Entwicklung der Windenergie wahrend der letzten Jahre direkt gekoppelt werden
kann, ist aus der in Abbildung 21 gezeigten Tendenz abzulesen, dass der Preis fur
das bearbeitete Kilogramm Material in den vergangenen Jahren leicht gefallen ist.
Der Preis bewegt sich mit der ermittelten Spanne von 12 bis 24 Euro/kg auch in einer
Grollenordnung, die durchaus fur den Maschinenbau seit vielen Jahren Ublich ist.
Die Streuung um den Mittelwert von etwa 16 Euro/kg ergibt sich durch die Tatsache,
dass "schwere" und "leichte" Windturbinen auf dem Markt sind, die aber durch unter-
schiedlichen Bearbeitungsaufwand und andere verwendete Materialarten letztlich im
Wettbewerb gleich oder ahnlich im Preis angeboten werden.
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Abbildung 21: Preisentwicklung der Turmkopfmasse pro Kilogramm mit dem Rotor-
durchmesser [5]

Energieertrag pro Turmkopfmasse

Far die in der Untersuchung verwendeten Windenergieanlagen werden die jahrlichen
Energieertrage mit Hilfe des Referenzstandortes des Erneuerbaren-Energien-
Gesetzes (EEG) und den entsprechenden Leistungskurven berechnet. Die sich er-
gebenden Werte kdnnen daher nicht mit den realistischen Kosten flr die Erzeugung
von elektrischer Energie aus Wind verglichen werden, da sie sich nur auf den Ener-
gieertrag eines Jahres beziehen und samtliche Neben- und Betriebskosten aulder
Acht lassen. Andererseits lasst dieser Bezug auf den Energieertrag eine eindeutige
Aussage uber die Wirtschaftlichkeit einer Windturbine zu, die wegen des schwan-
kenden Energieangebots mit dem sonst in der Energiewirtschaft Ublichen Bezug auf
die installierte Leistung nicht moglich ist.

Bei der Auswertung in [5] wurde nicht unterschieden zwischen der normalen Ausle-
gung der Windturbinen und einer Auslegung speziell fur das Binnenland, die in der
Regel deutlich weniger installierte Leistung pro Quadratmeter Rotorflache aufweist
und daher vom Prinzip her schon ein anderes Verhaltnis aus Energieertrag und
Turmkopfmasse besitzen muss, da alle Energieertrage fur den gleichen Referenz-
standort ermittelt wurden. Ein Teil der erheblichen Streuungen in Abbildung 22 [5]
sind auf diesen Effekt zurickzufuhren. Um eine mdglichst weitgehende Vergleich-
barkeit zu gewahrleisten, wurden bei den einzelnen Herstellern nur jene Windturbi-
nen berucksichtigt, deren Turmhdhe das 1 bis 1,3-fache des Rotordurchmessers
betragen. Besonders hohe bzw. besonders niedrige Turme, die den Energieertrag
erheblich beeinflussen kdnnen, wurden somit nicht in die Auswertung einbezogen.

Wie das Ergebnis der Auswertung in Abbildung 22 belegt, wurde mit der wachsen-
den RotorgroRe der Windturbinen immer auch ein zunehmender Energieertrag pro
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Kilogramm eingesetzter Masse erreicht, letztlich eine der Motivationen fur diesen
Entwicklungstrend. Diese mogliche Steigerung des Energieertrags pro Massenein-
heit war durchaus nicht ohne Weiteres zu erwarten. Eine ahnliche Untersuchung zu
Anfang der neunziger Jahre [5] konnte diesen Trend nicht erharten, sondern signali-
sierte eher eine umgekehrte Tendenz, namlich einen sich bestenfalls konstant ver-
haltenden Energieertrag pro Masseneinheit bei wachsendem Rotordurchmesser.
Damals standen als Basis fur eine Auswertung nur kleine Serienanlagen und die
Prototypen der sehr grof3en Windturbinen zur Verfugung, die eindeutig signalisierten,
dass die zunehmende GroRe nicht den sonst im Maschinenbau Ublichen Trend zur
Kostenreduktion aufweist.
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Abbildung 22: Jéhrlicher Energieertrag am Referenzstandort des EEG bezogen auf
die Turmkopfmasse der Windturbinen [5]

Ubertragenes Rotordrehmoment pro Turmkopfmasse

Wie gelang es den Ingenieuren, pro Kilogramm Turmkopfmasse immer mehr Energie
aus dem Wind entziehen zu kénnen? Hier gibt das Verhaltnis aus Ubertragenem
Rotordrenmoment und Turmkopfmasse Aufschluss. Abbildung 23 verdeutlicht den
Fortschritt in der Windenergie sehr anschaulich. Wahrend in der ersten Untersu-
chung im Jahr 1990 [5] noch ein oberer Grenzwert von knapp Uber 5 Nm/kg festge-
stellt wurde, der nur von den nicht besonders erfolgreichen amerikanischen Windtur-
binen MOD-2 und MOD-5 Uberboten wurde, zeigte sich schon im Jahr 1996 ein obe-
rer Grenzwert von rund 7,5 Nm/kg [2]. Heute im Jahr 2002 sind 11 Nm/kg bei einigen
Windturbinen verwirklicht, d. h., um das gleiche Drehmoment Ubertragen zu kénnen
wird nur noch rund die halbe Masse wie vor 12 Jahren bendtigt.

Diese Entwicklung ist erstaunlich, denn die Konstrukteure sind offensichtlich wesent-
lich naher an die Auslegungsgrenzen gegangen als friher, obwohl gleichzeitig mit
den standig wachsenden Rotordurchmessern Neuland bei den Strukturbelastungen
der Windturbinen betreten wurde. Die Verlangerung der Trendlinie in Abbildung 23
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uber die heute erhaltliche Rotorgréfie von 80 m hinaus ist spekulativ und erhebt nicht
den Anspruch, dass die Werte uber 12 Nm/kg technisch-wirtschaftlich auch erreicht
werden konnen. Ende der achtziger Jahre lagen die Entwurfsdaten von Aeolus Il bei
knapp unter 15 Nm/kg. Die in Wilhelmshaven noch heute im Betrieb stehende aus-
gefuhrte Version lag dann allerdings mit etwa 5 Nm/kg nicht besser als die besten
kommerziellen Windturbinen jener Zeit. Immerhin deuten diese 15 Nm/kg an, dass
keine prinzipiellen Hindernisse vorhanden sind und das starke Absenken auf den
letztlich realisierten Wert von 5 Nm/kg eher dem Bedurfnis der Ingenieure entsprach,
nur keinen Fehlschlag bei dieser Prototypenentwicklung zu erleiden, als einer physi-
kalisch technischen Notwendigkeit.

Um so hoher muss der heute erreichte Wert von 11 Nm/kg eingeschatzt werden, der
gleichzeitig aber auch ein Beleg ist fur die zahlreichen Schwierigkeiten mit der Le-
bensdauer von Getrieben und anderen wesentlichen Bauteilen der heutigen Anla-
gengenerationen. Der Weg an die Grenzen der mechanischen Belastbarkeit des
Materials setzt voraus, dass die Belastungen selbst geniugend genau bekannt sind.
Mit der zunehmenden Grolie der Rotoren, den damit einhergehenden hoéheren Elas-
tizitdten der Windturbinen und den sich in den groReren Dimensionen anders ab-
spielenden Belastungsvorgangen durch den Wind, wird sehr deutlich, dass zusatzli-
che Forschung und Entwicklung erforderlich ist, um die angestrebte Lebensdauer
von 20 Jahren auch in der Realitat erreichen zu kdnnen.
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Abbildung 23:Zunahme des pro Kilogramm Turmkopfmasse (bertragenen Rotor-
drehmoments mit dem Rotordurchmesser [5]

Entwicklung der Erzeugungskosten mit der RotorgroRe

Werden die Stromerzeugungskosten der einzelnen Windturbinen mit deren Leis-
tungskurven und mit den Windverhaltnissen des Referenzstandorts aus dem EEG
berechnet, so ergeben sich die Punkte in Abbildung 24. Die dazugehérende Trendli
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nie weist nach einem zunachst starken Abfall bei kleineren Rotordurchmessern eine
dann eher konstante Tendenz auf, d.h., die Erzeugungskosten fur die Kilowattstunde
werden mit der Zunahme des Rotordurchmessers nicht geringer, jedenfalls nicht bis
80 m Durchmesser. Zwar deuten Werte bei 80 m darauf hin, dass eine weitere Re-
duktion auftreten koénnte, doch ist hierzu fir eine statistische Aussage-Basis mit den
wenigen Anlagen dieser GroRenordnung zu gering. Aus diesem Verhalten konnte der
Schluss gezogen werden, dass mit den wachsenden Rotordurchmessern wahrend
der letzten Jahre keine Reduktion der Energieerzeugungskosten erreicht wurde.

Da die Auswertung von Katalogdaten nur die momentane Situation widerspiegelt,
muss eine andere, mehr prinzipielle Betrachtungsweise vorgenommen werden, die
die Streuungen durch Markteffekte bereinigt. Werden die sich ergebenden Trends
aus Abbildung 21 und Abbildung 22 miteinander in Beziehung gesetzt, so ergibt sich
als Ergebnis eine Trendkurve fur die Energieerzeugungskosten. Diese ist in Abbil-
dung 24 ebenfalls eingetragen und zeigt einen deutlich fallende Tendenz mit zuneh-
mendem Rotordurchmesser auf, auch noch Uber die heute angebotenen 80 bis 90 m
Rotordurchmesser hinaus.
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Abbildung 24 Entwicklung der Stromerzeugungskosten mit der Rotorgrofie be-

zogen auf den Energieertrag eines Jahres am Referenzstandort
des EEG (= spezifischer Energieertrag) [5]

Werden die aus der Umfrage von den Betreibern angegebenen Kaufpreise als ge-
mittelte Werte fur die drei Klassen 300 bis 750 kW, 800 bis 1500 kW und uber 1500
kW eingegeben, ergibt sich die gestrichelte Linie in Abbildung 24, die wiederum sehr
gut mit den aus den Listenpreisen ermittelten Tendenz Ubereinstimmt. Daraus lasst
sich ableiten, dass die ermittelte Tendenz die Wirklichkeit gut widerspiegelt und die
derzeit geplanten und in Bau befindlichen Windturbinen von 4 bis 5 MW eine weitere
Kostendegression der erzeugten Energie erwarten lassen.
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