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1. Zusammenfassung

Die Diskussion um eine grundlegende Novelle des Erneuerbaren Energien
Gesetzes (EEG) fiihrte dazu, dass verschiedene Modelle und Ideen von
unterschiedlichen Akteuren vorgestellt werden. Um in der Diskussion um eine
angemessene Vergltungshohe fiir die Windenergie an Land eine fundierte
Diskussionsgrundlage zu schaffen, haben der Bundesverband Windenergie e.V.
(BWE) und der Verband Deutscher Maschinen- und Anlagenbau e.V. (VDMA)
die vorliegende Studie zur ,Kostensituation der Windenergie an Land in
Deutschland” in Auftrag gegeben. Strom aus Windenergie an Land gehort
bereits heute zu den kostenglinstigsten Erneuerbaren Energien. Aufgrund
technischer Anlagenoptimierung aber auch aufgrund des derzeit historisch
niedrigen Zinsniveaus sind die Kosten in den letzten Jahren nochmals deutlich
gesunken. Mit passenden Rahmenbedingungen koénnen diese Kosten-
optimierungen auch zukinftig weiter greifen.

In der Studie , Kostensituation der Windenergie an Land in Deutschland” sind
auf Basis der Befragung von Herstellern von Windenergieanlagen (WEA) und
Planern von Windparks die durchschnittlichen Kosten der Windenergie
ermittelt und die entsprechenden Stromgestehungskosten berechnet worden.
Sieben Hersteller mit einem Marktanteil von zusammen liber 95 % an den 2012
in Deutschland installierten WEA stellten Daten zu Anlagenpreisen und
Wartungsvertragen aus dem Jahr 2013 zur Verfligung. 25 Planer Gbermittelten
Daten zu Investitionsnebenkosten und Betriebskosten von 71 Windparks mit
insgesamt 317 Windenergieanlagen und 663 MW installierter Leistung, die
zwischen 2009 und 2013 errichtet wurden. Auf Grundlage dieser Datenbasis
wurden die Kosten der Windenergie, unterteilt in Hauptinvestitionskosten,
Investitionsnebenkosten und Betriebskosten, ermittelt. Die durchschnittlichen
Kosten der Fremdfinanzierung wurden zusatzlich auf Basis von Gesprachen mit
Banken verifiziert.

Hauptinvestitionskosten

Die Hauptinvestitionskosten beinhalten die Kosten fiir die Windenergieanlage,
fir den Transport zum Aufstellungsort sowie fiir die Installation der Anlage. Fir
verschiedene Leistungsklassen von unter 2 MW bis 3,5 MW und Nabenhdhen
von 100 m bis tiber 120 m ergeben sich sehr stark Standort abhangige Kosten
fur die WEA zwischen 1.010 €/kW und 1.340 €/kW (vergl. Tabelle 1-1).
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Tabelle 1-1: Mittlere Hauptinvestitionskosten

Nabenhohe

Lei kl
eistungsklasse unter100m 100 m bis 120 m tiber 120 m

unter 2 MW 1.090 €/kW 1.200 €/kW -
2 MW bis 3,5 MW 1.010 €/kW 1.150 €/kwW 1.340 €/kW

Die Hauptinvestitionskosten haben so einen Anteil zwischen 73 % und 78 % der
Gesamtinvestitionskosten und liegen damit leicht unter den Werten friiherer
Analysen. Betrachtet man die spezifischen Kosten der WEA bezogen auf die
Rotorkreisfléache in €/m2 wird deutlich, dass seit 2008 die spezifischen Kosten in
€/m” in der Anlagenklasse zwischen 2 und 3 MW um bis zu 15 % reduziert
werden konnten (vgl. Kapitel 5.3). Der Grund hierfir liegt in der Entwicklung
sogenannter Schwachwindanlagen, die bezogen auf die installierte Leistung
einen groBen Rotordurchmesser aufweisen und dariiber hinaus mit groRen
Nabenhdhen angeboten werden. Gerade diese technische Entwicklung hat zu
einer erheblichen Reduktion der Stromgestehungskosten an windschwacheren
Standorten gefiihrt. Bisher sind besonders effiziente WEA mit hohen Tldrmen
und groRen Rotordurchmessern aufgrund administrativer Hemmnisse wie
Hohenbegrenzung und Baurichtlinien an windstarken Standorten kaum
realisierbar. Mit geeigneten Rahmenbedingungen konnten auch diese
Kostensenkungspotenziale in Zukunft gehoben werden.

Investitionsnebenkosten

Als Investitionsnebenkosten sind alle weiteren Kosten zusammengefasst, die
einmalig vor der Inbetriebnahme von Windenergieanlagen anfallen.
Wesentliche Investitionsnebenkosten sind Kosten fiir die Planung mit 95 €/kW,
fur die Netzanbindung mit 73 €/kW und fir das Fundament mit 67 €/kW. Die
sonstigen Investitionsnebenkosten sind windparkspezifisch sehr unterschiedlich
und betragen im Mittel 97 €/kW (Tabelle 1-2).

Tabelle 1-2: Mittlere Investitionsnebenkosten

Kosten Anteil

Fundament 67 €/kW 18%
Netzanbindung 73 €/kW 20 %
ErschlieBung 41 €/kW 11%
Planung 95 €/kwW 25%
Sonstiges 97 €/kW 26 %
374 €/kW 100 %

Ein Vergleich der spezifischen Investitionsnebenkosten mit friiheren Analysen
weist seit 2010 eine leichte Kostensenkung auf, die ggf. auf die Entwicklung
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immer groBerer WEA zurtickzufihren ist (vgl. Kapitel 6.3). Planungskosten und
Sonstige Kosten weisen als grofRte Kostenblocke unter den Betriebskosten eine
groBe Bandbreite auf, zeigen aber keine klare Tendenz in Bezug auf
Kostensenkungen. Eher stagnierende oder auch leicht steigende absolute
Kosten insbesondere bei den konventionellen Technologien wie Fundament,
ErschlieBung und  Netzanbindung flihren bei immer groReren,
leistungsstarkeren WEA zu einem leichten Sinken der spezifischen
Investitionsnebenkosten in €/kW. Bei den Investitionsnebenkosten handelt es
sich um eine stark standortabhangige Kostengruppe. Dies wird insbesondere
aufgrund der groRen Standardabweichung der erhobenen Daten von 39,6 %
deutlich. Aufgrund des Anteils der Investitionsnebenkosten von lediglich 22 %
bis 27 % bezogen an den Gesamtinvestitionskosten hat diese Kostengruppe nur

begrenzte Auswirkungen auf die Stromgestehungskosten (vgl. Kapitel 9.2).

Betriebskosten

Die Betriebskosten beinhalten Kosten fir Wartung und Reparatur, Pacht,
kaufmannische und technische Betriebsfiihrung, Versicherung, sowie Riicklagen
und sonstige Kosten. In Tabelle 1-3 sind die Kosten fiir die verschiedenen
Kostengruppen sowie der jeweilige Anteil an den mittleren Betriebskosten fir
die Jahre 1 - 10 und die Jahre 11 — 20 aufgefiihrt.

Tabelle 1-3: Mittlere Betriebskosten

. Jahr1-10 Jahr 11-20
\ Kosten \ Anteil Kosten Anteil

Wartung &

1,05 ct/kWh 44 % 1,47 ct/kWh 55 %
Reparatur

Pachtzahlungen 0,53 ct/kWh 22 % 0,51 ct/kWh 19 %
Kaufmannische und
technische 0,41 ct/kWh 17 % 0,36 ct/kWh 13 %
Betriebsfiihrung
Versicherungskosten \ 0,12 ct/kWh 5% 0,07 ct/kWh 3%
Riicklagen | 0,10 ct/kwh 4% 0,14 ct/kWh 5%
Betfioe ';itlli‘:ten 0,20 ct/kWh 8% 0,13 ct/kWh 5%
gesamt 2,41 ct/kWh 100 % 2,68 ct/kWh 100 %

Wesentliche Betriebskosten fallen fir Wartung und Reparatur sowie
Pachtzahlungen, aber auch technische und kaufmannische Betriebsflihrung an.
Erfahrungsgemal steigen die Kosten fiir Wartung und Reparatur in der zweiten
Dekade der Anlagenlebensdauer von etwas tber 1 ct/kWh auf 1,47 ct/kWh und
machen damit den mit Abstand groRRten Betriebskostenanteil aus. Pachten
weisen mit 0,51 ct/kWh den zweitgroRten Kostenfaktor unter den
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Betriebskosten auf. Auch bei den Betriebskosten handelt es sich um eine stark
standortabhangige Kostengruppe. Die Standardabweichung der erhobenen
Daten betragt in der ersten Dekade 24,9 %. In der zweiten Dekade unterliegen
die erhobenen Daten einer erhohten Unsicherheit. Die Standardabweichung in
der zweiten Dekade betragt daher 34,0 %. Vergleicht man die Betriebskosten
mit den Ergebnissen der Stromgestehungskosten aus dieser Studie, so liegt ihr
Anteil je nach Standortqualitat zwischen 24 % und 38,5 %.

Stromgestehungskosten

In Abbildung 1-1 sind die mittleren Stromgestehungskosten (iber der
Standortqualitdt dargestellt. Die mittleren Stromgestehungskosten an sehr
windschwachen Standorten mit einer Qualitit von nur 60 % des
Referenzertrages (vgl. Kapitel 2) weisen Werte von 110,7 €/ MWh auf. Mit
steigender Standortqualitdat sinken die mittleren Kosten je MWh erzeugten
Stroms. An einem 80 %-Standort betragen die mittleren Stromgestehungs-
kosten demnach 90,0 €/MWh, an einem 100 %-Standort 77,4 €/MWHh. In sehr
windhoffigen Regionen sinken die mittleren Stromgestehungskosten auf
70,0 €/MWh an einem 120 %-Standort und auf 62,5 €/MWh an einem 150 %-
Standort.

120

=+=Mittlere Stromgestehungskosten in €/MWh

Stromgestehungskosten [€/MWh]

50

40
60% 70% 80% 90% 100% 110% 120% 130% 140% 150%
Standortqualitat

Abbildung 1-1: Mittlere Stromgestehungskosten der Windenergienutzung an Land

Aufgrund der unterschiedlichen Standardabweichungen in den verschiedenen
Kostengruppen:  Hauptinvestitionskosten, Investitionsnebenkosten  und
Betriebskosten, wurde die Standardunsicherheit der StrGK ermittelt. Sie liegt
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zwischen 12 % an den Schwachwindstandorten und 15 % an windhoffigen
Standorten.

Die Ergebnisse der mittleren Stromgestehungskosten verdeutlichen, dass
insbesondere an 60 %-Standorten ein wirtschaftlicher Betrieb selbst unter
Berlicksichtigung von SDL- und Repowering-Bonus heute nur sehr begrenzt
moglich ist. Dies zeigt, dass bei entsprechender Standortqualitdat entweder die
angenommenen Renditeerwartung an Schwachwindstandorten von 8,75 %
deutlich niedriger ist, oder verschiedene Kostengruppen bei den realisierten
Projekten niedrigere Werte aufweisen als die ermittelten mittleren Werte.
Weiterhin kann es moglich sein, dass im Planungsprozess deutlich héhere
Energieertrage prognostiziert wurden, so dass zu Projektbeginn nicht von
derart schwachen Standortqualitaten ausgegangen wird, mit entsprechenden
wirtschaftlichen Folgen fiir die Windenergieprojekte.

Basis der Berechnung der Stromgestehungskosten ist die Kapitalwertmethode.
Als Eingangsparameter wurden die Ergebnisse der Befragung genutzt. Die
Anlagentechnologie, die der Berechnung zu Grunde liegt, wurde hinsichtlich
Rotordurchmesser und Nabenhdhe aus den im Jahr 2012 tatsachlich
errichteten WEA bestimmt. Hierbei wurde die Anlagenkonfiguration fiir drei
Standortqualitatsbereiche unterschiedlich ausgelegt, so dass die zunehmend
standortspezifische Auslegung von WEA bei der Berechnung der
Stromgestehungskosten berlicksichtigt werden konnte. Die
Finanzierungsstruktur definiert sich durch einen mittleren Fremdkapitalanteil
von 78 % mit einem Fremdkapitalzins von 3,8 %. Die Tilgung des Fremdkapitals
findet in den ersten 15Jahren der Anlagenlaufzeit statt. Der mittlere
Eigenkapitalanteil betrdagt 22 %. Die Eigenkapitalrentabilitdt ist dabei von der
Standortqualitdt abhangig, damit ein Anreiz zur Bebauung windhoffiger
Standorte existiert und wachst in 10 %-Schritten der Standortqualitdit um
jeweils 0,25 %. Somit bewegt sich die Eigenkapitalrentabilitdt zwischen 8,75 %
fir 60 %-Standorte und 11 % fur 150 %-Standorte. Die Berechnung der
mittleren Stromgestehungskosten erfolgt liber eine Betriebszeit von 20 Jahren
(Lebensdauer der WEA). Die dieser Berechnung zu Grunde liegenden
Annahmen wurden auf Basis langjahriger Erfahrungen und intensiver
Diskussionen mit Herstellern, Betreibern aber vor allem Banken entsprechend
dem Durchschnitt realer Zahlen aus bestehenden und geplanten Projekten
festgelegt.

Sensitivitéitsanalyse

Bei den in Abbildung 1-1 dargestellten Ergebnissen handelt es sich um mittlere
Stromgestehungskosten auf Basis der vorgenommenen Datenerhebung, von
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denen im Einzelfall durchaus Abweichungen vorkommen kdnnen. Um die
Auswirkungen der Anderung einzelner Eingangsparameter beurteilen zu
konnen, wurde im Rahmen dieser Untersuchung eine Sensitivitatsanalyse
vorgenommen. Hierbei wurden die Hauptinvestitionskosten, die Investitions-
nebenkosten sowie die Betriebskosten um jeweils +10 % variiert. Der
Fremdkapitalzinssatz wurde zum einen auf 3,0 % abgesenkt und zum anderen
auf 5,0 % angehoben. Die geplante Eigenkapitalrentabilitdt wurde wiederum
um = 10% variiert. Darlber hinaus wurde die geplante Eigenkapitalrentabilitat
Uber alle Standortqualitaten auf 8,75 % konstant gehalten. Die Ergebnisse der
Sensitivitatsanalyse sind in Tabelle 1-4 zusammengefasst.

Tabelle 1-4: Ergebnisse der Sensitivitdtsanalyse

Mittlere Auswirkung

Variante Anderung auf StGK liber alle

Standortqualitdten
Hauptinvestitionskosten -10% +10%

Nebeninvestitionskosten -10% +10% -1,4% +1,4%

Betriebskosten ‘ -10% +10% -3,9% +3,9%

Fremdkapitalzinssatz 3% 5% -2,6% +4,1%

Eigenkapitalrentabilitat ‘ -10% +10% -1,6% +1,6%

Eigenkapitalrentabilitat Aufhebung des Anreizes 1.7%
(Anreiz zur Bebauung windhoffiger Standorte) 8,75% EKR an allen Standorten ’

"Anderung des FKZ auf 3% bzw. 5% (Ausgangswert 3,8%)

Die Variation der Hauptinvestitionskosten, der Betriebskosten sowie des
Fremdkapitalzinssatzes haben demnach die grofSten Auswirkungen auf die

Stromgestehungskosten.

Eine Erhohung bzw. Senkung der Hauptinvestitionskosten um 10 % fuhrt zu
einer durchschnittlichen Erhohung bzw. Senkung der Stromgestehungskosten
um 4,8 %. Die Variation der Investitionsnebenkosten ebenfalls um * 10 % fuhrt
hingegen zu einer durchschnittlichen Erhéhung bzw. Reduzierung der
Stromgestehungskosten um lediglich 1,4 %. Die Anderung der Betriebskosten
um 10% hat wiederum relativ groBe Auswirkungen auf die

Stromgestehungskosten von im Mittel etwa 3,9 %.

Eine Steigerung des Fremdkapitalzinses auf 5,0% fihrt zu einer
durchschnittlichen Erhohung der Stromgestehungskosten um 4,1 %. Eine
Variation der Eigenkapitalrentabilitdt von + 10 % hat hingegen eine deutlich
geringere Auswirkung auf die Stromgestehungskosten von lediglich 1,6 %.
Verzichtet man auf den Anreiz zur Bebauung windhoffiger Standorte und halt
die Eigenkapitalrentabilitat fir alle Standortqualitdten mit 8,75 % konstant, so
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wirde dies zu einer Senkung der Stromgestehungskosten von im Mittel 1,7 %
fuhren.

Bei den Auswirkungen der dargestellten Variationen auf die Stromgestehungs-
kosten handelt es sich um mittlere Werte (ber alle betrachteten
Standortqualitaten. Es hat sich aber gezeigt, dass sich zum Teil unterschiedlich
starke Auswirkungen auf windschwache bzw. windstarke Standorte ergeben
(vgl. Kapitel 9). Insbesondere die Variation der Hauptinvestitionskosten, der
Betriebskosten sowie des Fremdkapitalzinses weisen eine starke Abhangigkeit
der Stromerzeugungskosten zur Standortqualitdt auf. Eine Variation der
Hauptinvestitionskosten um 10 % fihrt an windschwachen Standorten (60 %-
Standort) zu einer Anderung der Stromgestehungskosten um ca. 6 %, bei sehr
windhéffigen Standorten (150 %-Standort) zu einer Anderung um lediglich 4 %
(vgl. Kapitel 9.1). Eine &hnliche Abhingigkeit weist die Anderung des
Fremdkapitalzinses auf 5,0 % auf. Diese flihrt an windschwachen Standorten
(60 %-Standort) zu einer Erhohung der Stromgestehungskosten um 5,0 %, an
windhoffigen Standorten (150 %-Standort) lediglich zu einer Erhéhung um
3,4 % (vgl. Kapitel 9.4). Der Einfluss einer Variation der Betriebskosten um 10 %
hat hingegen einen umgekehrten Effekt: Wahrend bei windschwachen
Standorten diese Variation zu einer Anderung der Stromgestehungskosten um
nur 2,9% (60 %-Standort) fihrt, sind die Auswirkungen an windstarken
Standorten (150 %-Standort) mit 4,7 % deutlich groRRer (vergl. Kapitel 9.3).

Aus der Sensitivitdtsanalyse wird deutlich, dass etwa aufgrund standort-
spezifisch geringen Investitionsnebenkosten etwa bei Fundamenten und
Netzanbindung kombiniert mit geringen Betriebskosten sowie sehr geringen
Anforderungen an die Eigenkapitalverzinsung auch an Standorten mit
niedrigem Windpotenzial WEA wirtschaftlich betrieben werden kénnen.

Vergleich der mittleren Stromgestehungskosten

Bei einem Vergleich der mittleren Stromgestehungskosten der vorliegenden
Untersuchung mit den mittleren Stromgestehungskosten einer Untersuchung
aus dem Jahr 2010 [Rehfeldt, Wallasch et al. 2011] wird deutlich, dass bei
inflationsbereinigter Betrachtung an windschwacheren Standorten mit
Standortqualitaten zwischen 60% und 90% eine durchschnittliche
Kostenreduktion von 11 % erreicht werden konnte. Der Grund hierfir liegt
neben den derzeit historisch niedrigen Fremdkapitalzinsen in der Entwicklung
sogenannter Schwachwindanlagen, die eine relativ groRe Rotorkreisflache
bezogen auf die Anlagenleistung aufweisen und (iber grolle Nabenhohen

verfligen.
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Auch an sehr windhoffigen Standorten konnte bei inflationsbereinigter
Betrachtung eine Reduktion der mittleren Stromgestehungskosten um ca. 5,2 %
gegenilber der Situation im Jahr 2010 festgestellt werden. Der wesentliche
Grund der Kostendegression an diesen Standorten liegt in den historisch
niedrigen Fremdkapitalzinssatzen. Seit der letzten Untersuchung der
Kostensituation der Windenergienutzung an Land im Jahr 2010 sind
insbesondere die Kapitalkosten aufgrund des historisch niedrigen Leitzinses
gesunken, die zu einer Reduktion der Stromgestehungskosten von
durchschnittlich 4 % gefiihrt haben. Dass die Fremdkapitalzinssdatze hierbei
starken Schwankungen unterliegen, wird in Kapitel 8.4.3 dargestellt. Der
Zinssatz der fur Windenergieprojekte genutzten Programme der Kreditanstalt
flir Wiederaufbau (KFW) mit 10 jahriger Laufzeit lag beispielsweise 2009 bei
5,8 %, wahrend Ende 2012 ein Tiefstand von 2,0 % erreicht wurde. Derzeit
steigt dieser Zinssatz wieder an und liegt mittlerweile bei tber 3,0 %".

Schwankungen und insbesondere Steigerungen bei den Fremdkapitalkosten
missen zukinftig durch Kostensenkungspotenziale in anderen Bereichen
kompensiert werden. Dies wird sowohl im Bereich der weiteren Optimierung
der WEA als auch insbesondere bei den spezifischen Betriebskosten und
Investitionsnebenkosten erfolgen missen. Ein groRes Kostensenkungspotenzial
ist im Bereich der standortspezifischen Anlagenauslegung an windstarkeren
Standorten zu erkennen. Die zuvor erwahnte standortspezifische Auslegung
von WEA an windschwachen Standorten findet an windhoffigeren Standorten
hingegen bisher keine Anwendung, da die Typenzertifizierung eine Errichtung
der sogenannten Schwachwindanlagen an sehr windstarken Standorten bisher
ausgeschlossen hat. Darliber hinaus stehen dieser standortspezifischen
Auslegung auch viele administrative Hemmnisse entgegen. So ist die
Bereitschaft der Behdrden WEA mit groflen Gesamthéhen zu genehmigen
insbesondere in den nordlichen Bundeslandern sehr begrenzt. Lagen die
durchschnittlichen Gesamthéhen der im ersten Halbjahr 2013 errichteten WEA
in den stdlichen Bundeslandern Rheinland-Pfalz, Hessen und Bayern zwischen
180 m und 200 m, so weisen die durchschnittlichen Gesamthdhen in den
Bundeslandern Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern, Brandenburg
und Nordrhein-Westfalen nur Werte zwischen 120 m und 160 m auf (vgl.
Kapitel 10). Wenn es zukinftig gelingen wirde auch an windhoffigeren
Standorten entsprechende Anlagenauslegungen umzusetzen, konnten auch in
diesen Regionen weitere Kostensenkungspotenziale entstehen.

! Stand September 2013
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2. Hintergrund

Die kommerzielle Nutzung der Windenergie begann in Deutschland im Jahr
1991 mit dem Inkrafttreten des ,Gesetzes lber die Einspeisung von Strom aus
erneuerbaren Energien in das Offentliche Netz“. Das so genannte
Stromeinspeisungsgesetz (StrEG) legte eine Abnahmepflicht fiir Strom aus
Erneuerbaren Energien fest und regelte erstmals die Vergiltungshohe. Fir
Windstrom wurden mindestens 90 % des zwei Jahre zuvor erzielten
durchschnittlichen Erléses pro Kilowattstunde aus der Stromabgabe an den
Endverbraucher als Vergiitung festgelegt [StrEG 1990]. Durch das StrEG ist es
gelungen, den Ausbau der Windenergienutzung in Deutschland kontinuierlich
zu steigern und zum 31. Dezember 1999 einen Bestand von 7879
Windenergieanlagen mit einer installierten Leistung von 4445 MW zu erreichen
[Rehfeldt 2000].

Zum 1. April 2000 wurde das Stromeinspeisungsgesetz durch das , Gesetz fir
den Vorrang Erneuerbarer Energien“ ersetzt. Durch das sogenannte
Erneuerbare Energien Gesetz (EEG) wurde eine Festpreisverglitung fiir Strom
aus erneuerbaren Energien eingeflihrt, die bis heute nicht mehr von der
Entwicklung des Strompreises beim Endverbraucher abhangig ist. Zusatzlich
wurde durch das EEG eine standortdifferenzierte Verglitung fir Strom aus
Windenergie eingefiihrt [EEG 2000]. Hierfir wurden ein Grundverglitungssatz
sowie ein hoherer Anfangsvergitungssatz festgelegt. Die Dauer der Zahlung der
erhohten Anfangsverglitung hangt von der Windhoffigkeit des Standortes ab,
an dem die Windenergieanlage errichtet wird. In Abbildung 2-1 ist die Laufzeit
der erhohten Anfangsverglitung in Abhangigkeit von der Standortqualitat
aufgetragen. Die Beurteilung der Standortqualitat erfolgt durch einen Vergleich
des tatsdchlichen Energieertrags einer WEA mit dem Ertrag, den die WEA an
einem sogenannten Referenzstandort mit einer Standortqualitat von 100 %
erzielen wirde. Dieses Referenzertragsmodell ist bis heute Bestandteil des EEG
und hat einerseits zum weiteren kontinuierlichen Ausbau der
Windenergienutzung in Deutschland gefiihrt und andererseits eine verstarkte
Entwicklung der Windenergienutzung im Binnenland bewirkt. Zum
30. Juni 2013 gab es in Deutschland 23.312 WEA mit einer installierten Leistung
von 32.036 MW [Rehfeldt et al. 2013]. Von dieser installierten Leistung
befinden sich 42 % in den fiinf norddeutschen Bundeslandern Schleswig-
Holstein, Niedersachsen, Mecklenburg-Vorpommern, Hamburg und Bremen.
Bei der Einfiihrung des EEG im Jahr 2000 lag dieser Wert noch bei 58 %. Hieraus
wird deutlich, dass die standortdifferenzierte Vergiitung eine Entwicklung der
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Windenergienutzung in den sudlichen Bundesgebieten mit tendenziell
schwacheren Windbedingungen gefdrdert hat.

20

——Anfangsvergiitung

18 ——Grundvergiitung

Verglitungsdauer [Jahre]
= I = =
= (3] 00 (=] N =y ()]

N

60% 70% 80% 90% 100% 110% 120% 130% 140% 150%
Standortqualitat

Abbildung 2-1: Laufzeit der Anfangsvergiitung sowie der Grundvergiitung in
Abhangigkeit von der Standortqualitat

Durch die Novellierungen des EEGs, die in den Jahren 2004, 2009 und 2012 in
Kraft getreten sind, wurden auf Grundlagen von Kostenanalysen die
Vergltungssatze angepasst, sowie Degressionen festgelegt, mit denen die
Vergitung jahrlich abgesenkt wird. Zusatzlich wurde mit der Novelle 2004 ein
Anreiz geschaffen, Altanlagen abzubauen und durch WEA neuerer Generation
zu ersetzen (Repowering). Zunachst wurde hier eine Regelung getroffen, die
eine Verlangerung der Anfangsvergilitung der neuen WEA unter der Bedingung
vorsah, dass die Altanlage (Inbetriebnahme vor dem 31. Dezember 1995) durch
eine Neuanlage im selben Landkreis ersetzt wird, die mindestens Uber eine
dreimal so hohe Nennleistung verfiigt als die abgebaute Altanlage [EEG 2004].
Mit der Novelle 2009 wurde diese Repowering-Regelung durch eine fir
Investoren attraktivere Regelung ersetzt. Demnach erhielten Neuanlagen, die
im selben oder angrenzenden Landkreis eine Altanlage ersetzten und Uber die
doppelte bis flinffache installierte Leistung verfligten, im Rahmen des
Repowering, eine um einen Bonus erh6hte Anfangsvergltung [EEG 2009]. In
der EEG-Novelle 2012 wurde dann die obere Begrenzung der installierten
Leistung der Neuanlage aufgehoben. Hierdurch ist es nunmehr moglich, dass
quasi alle Altanlagen, die vor 2002 in Betrieb genommen wurden, durch WEA
der neuen Generation im Rahmen der Repowering-Regelung ersetzt werden
konnen. [EEG 2012]

2009 wurde das EEG ebenfalls um den Systemdienstleistungsbonus erganzt.
Diesen Bonus erhalten Windenergieanlagen, welche die in der ,,Verordnung zu
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Systemdienstleistungen durch Windenergieanlagen” (SDLWindV) definierten
Eigenschaften zur Netzregelung erfiillen. Der Bonus wird fiir Neuanlagen fiir die
Dauer der Anfangsverglitung gezahlt. Altanlagen, die in den Jahren 2001 bis
2008 errichtet wurden und durch Nachristung Systemdienstleistungen gemal
der SDLWindV erbringen kdnnen, erhalten hingegen einen Bonus Uber einen
Zeitraum von 5 Jahren. Seit dem 1. Januar 2012 ist fiir alle neu installierten
Windenergieanlagen die Einhaltung der in der SDLWindV definierten
technischen Eigenschaften verpflichtend. Zum 31. Dezember 2014 lauft der
Systemdienstleistungs-Bonus aus [EEG 2012, SDLWindV 2011].

In Abbildung 2-2 sind die mittleren Verglitungssatze entsprechend dem StrEG
bzw. dem EEG fiir die Jahre 1991 bis 2015 mit den jeweiligen verfligbaren Boni
(gemittelt Gber die Vergitungslaufzeit von 20 Jahren) dargestellt.
Angenommen ist dabei jeweils die Verglitung am Referenzstandort (100 %-
Standortqualitat).

25 m SDL Bonus

Repowering-Bonus

m Bundes- und Landerforderung

20 m Verglitung Stromeinspeisegesetz
H Mittlere Verglitung EEG
15
1
N m -
| | | ‘ i
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Abbildung 2-2: Inflationsbereinigte mittlere EEG-Vergiitung am Referenzstandort
(100 % - Standortqualitat) (in € von 2012)

Der Anfang dieses Jahres vom Bundesumweltminister und dem
Bundeswirtschaftsminister vorgelegte ,Gemeinsame Vorschlag zur Dampfung
der Kosten des Ausbaus der Erneuerbaren Energien” entfachte eine Diskussion
um die Kosten der Energiewende fiir die Verbraucher. Das im Anschluss von
BMU und BMWi prasentierte Modell der sogenannten ,,Strompreisbremse” sah
ein Einfrieren der EEG-Umlage fiir das Jahr 2014 auf dem Stand von 2013 sowie
eine auf max. 2,5 % begrenzte Steigerung in den Folgejahren vor. Im Bereich
der Windenergie an Land sollte dies erreicht werden, indem die
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Anfangsvergiitung in den ersten fiinf Monaten der Betriebslaufzeit ausgesetzt
wird und wahrenddessen eine Vergltung nach Marktpreisen erfolgen sollte.
Nach Ablauf der fiinf Monate wurden zwei Alternativen vorgeschlagen: Bei der
ersten Alternative sollte ein zweistufiges Vergltungsmodell beibehalten
werden, bei dem der Anfangsvergutungssatz auf 8 ct/kWh abgesenkt werden
sollte und die Dauer der Anfangsverglitung entsprechend der Standortqualitat
berechnet werden sollte. Die zweite Alternative sah ein einstufiges
Vergitungsmodell vor, bei dem die Vergltungshohe entsprechend der
Standortqualitat variiert werden sollte, und zwar von 8,0 ct/kWh an einem
Standort mit einer Qualitdt von 60% des Referenzstandortes bis hin zu
56 ct/kWh an einem Standort mit einer Qualitdit von 150% des
Referenzstandortes. Zudem sah das Papier zur Strompreisbremse die
Abschaffung des SDL- und des Repowering-Bonus vor. Die Vorschlage der
Strompreisbremse wurden von Bundeslandern, Opposition und Windindustrie
abgelehnt. Rickwirkende Mallnahmen, die Auswirkungen auf Bestandsanlagen
haben, wurden bei einem Energiegipfel im Bundeskanzleramt verworfen. Der
MaBnahmenkatalog soll daher insgesamt Uberpriift werden. Eine Entscheidung
fir eine Novelle des EEGs konnte vor der Bundestagswahl im September 2013
nicht erreicht werden. Somit wurde die Debatte in die neue Legislaturperiode
vertagt.

Die Diskussion um eine grundlegende Novelle des EEGs flihrte dazu, dass
verschiedene Modelle und Ideen von unterschiedlichen Akteuren vorgestellt
werden. Um in der Diskussion um eine angemessene Vergiitungshohe fiir die
Windenergie an Land eine fundierte Diskussionsgrundlage zu schaffen, haben
der Bundesverband Windenergie e.V. (BWE) und der Verband Deutscher
Maschinen- und Anlagenbau e.V. (VDMA) die vorliegende Studie zur
,Kostensituation der Windenergie an Land in Deutschland” in Auftrag gegeben.
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3. Inhalt und Struktur der Analyse

Ziel der Studie zur ,Kostensituation der Windenergie an Land in Deutschland”
ist eine realistische Abbildung der Kosten, die bei der Gestehung von
Windstrom in Deutschland anfallen. Eine Ubersicht der Struktur der Analyse ist
Abbildung 3-1 zu entnehmen.

‘ Hersteller von WEA ‘ | Planer von WP-Projekten ‘
Datener- e =
hebung WEA- Kosten Voll- Investitions- Betriebs-
Kosten wartungsvertrage nebenkosten kosten
\ J
|
Berech- Ermittlung der durchschnittlichen Kosten und
nung Projektstrukturen
Analyse- @ WEA-Kosten _Q) Investi- : Q) @ Betriebs- @ Voll- @ Wartungs-
bnis je WEA-Klasse tionsneben- Flnan2|erungs hesian wartungs- konzepte
erge kosten strukturen Kosten
\ J
[
Berech- Eingangsparameter fur die Analyse der
nung Stromgestehungskosten der Windenergie an Land
Stromgestehungskosten der Windenergie an Land
Analyse- v >
ergebnis Sensitivitatsanalyse Sensitivitatsanalyse Sensitivitatsanalyse
Variante 1 Variante 2 Variante ...

Abbildung 3-1: Struktur der Analyse der Kostensituation der Windenergienutzung
an Land

Als Grundlage der Stromgestehungskostenberechnung hat eine Umfrage
entlang der Wertschépfungskette von Windenergieprojekten gedient. Im
Rahmen dieser Umfrage wurden Hersteller von Windenergieanlagen zu den
Kosten der WEA sowie zu Strukturen und Kosten von Wartungsvertragen
befragt. Parallel dazu wurden von Planungsunternehmen der
Windenergiebranche Investitionsnebenkosten sowie Betriebskosten von
Windparks erhoben. Details zur Datenerhebung und der resultierenden
Datenbasis sind in Kapitel 4 dargestellt.

Aus den aus der Befragung gewonnenen Datensatzen wurden durchschnittliche
Kosten fiir die verschiedenen Kostengruppen ermittelt. Dabei wird zwischen
Hauptinvestitionskosten (Kapitel 5), Investitionsnebenkosten (Kapitel 6) und
Betriebskosten (Kapitel 7) unterschieden. Fir die einzelnen Kostengruppen
wurden auf Basis der Datensatze zusatzlich Standardabweichungen berechnet,
um Aussagen zur Streuung der erhobenen Daten und deren Auswirkungen auf
die Stromgestehungskosten zu erhalten.
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Zur Ermittlung der Stromgestehungskosten wurden die aus der
Datenerhebungen und Analyse gewonnenen Informationen als Eingangs-
parameter verwendet. Die Festlegung der Eingangsparameter und der
Methodik zur Berechnung der Stromgestehungskosten sowie die Ergebnisse
werden in Kapitel 8 erldutert. Eine Sensitivitatsanalyse der Stromgestehungs-
kosten erfolgt in Kapitel 9.

In Kapitel 10 - Schlussfolgerungen, wird unter anderem ein Vergleich der
Ergebnisse dieser Untersuchung mit den mittleren Stromgestehungskosten, die
im Jahr 2010 ermittelt wurden, vorgenommen.

In einer Kurzanalyse wird ergdanzend zu dieser Studie bis Ende 2013 auBerdem
untersucht, inwieweit die Kosten der Windenergie an Land in Deutschland mit
internationalen Kosten vergleichbar sind und welche Kosten in anderen
Landern entstehen.
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4. Datenerhebung der aktuellen Kosten von
Windenergieprojekten

Die Datenerhebung erfolgte durch zwei Umfrageblocke entlang der
Wertschopfungskette der Stromerzeugung aus Windenergie. Im ersten Block
wurden Hersteller von Windenergieanlagen befragt (Kapitel 4.1). Die Befragung
zielte dabei thematisch auf die aktuellen Hauptinvestitionskosten aus dem Jahr
2013 sowie auf die Wartungskonzepte und Wartungskosten ab. Im zweiten
Block erfolgte die Datenerhebung bei Planern von Windparks (Kapitel 4.2). Hier
lag der Befragungsschwerpunkt auf den Investitionsnebenkosten und
Betriebskosten von Windenergieanlagen in den Jahren 2009 bis 2013.

4.1. Datenerhebung bei Herstellern von Windenergieanlagen

Im Rahmen der Befragung der Hersteller von Windenergieanlagen wurden
Fragebdgen an zehn Unternehmen versandt, die in der Windenergieanlagen-
Produktion tatig sind. Eine positive Rickmeldung von sieben der befragten
Unternehmen konnte verzeichnet werden. Dies entspricht einer Ricklaufquote
von 70 %. Der Marktanteil der erfassten Hersteller an den im Jahr 2012
errichteten WEA betragt Gber 95 % [Rehfeldt et al. 2012].

W Anteile an Datenbasis in %

2 bis < 3,5 MW &

0,
NH > 120m 9%

2 bis < 3,5 MW &

100m < NH < 120m 22%

2 bis < 3,5 MW &
NH < 100m

39%

<2MW &

100m £ NH < 120m 2%

Leitungsklasse und Nabenhéhe (NH)

<2 MW &
NH < 100m

7%

GréRe der Gesamtdatenbasis: 41 WEA-Typen

0% 5% 10% 15% 20% 25% 30% 35% 40% 45%

Abbildung 4-1: Datenbasis der Herstellerdaten in Abhangigkeit von Anlagenleistung
und Nabenhdéhe (NH)
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Abgefragt wurden die Kosten der Windenergieanlagen, die im Jahr 2012
installiert wurden. In Abbildung 4-1 ist zu erkennen, dass ein GroRteil der
erfassten Datensdtze die Kosten von Anlagen im Leistungsbereich von 2 bis
3,5 MW widerspiegeln. Dabei handelt es sich um die aktuell an Land
meisterrichtete Leistungsklasse. Fir WEA mit weniger als 2 MW Nennleistung
sind die Installationszahlen ricklaufig. GrofRere WEA mit einer Nennleistung um
5 MW werden aktuell fast ausschlieBlich auf See installiert. So ist die
Anlagenklasse zwischen 2 und 3,5 MW bei der Betrachtung des Onshore-
Markts in Deutschland die zurzeit interessanteste Leistungsklasse.

Neben den Investitionskosten wurde bei den Herstellern von
Windenergieanlagen ebenfalls die Ausgestaltung von Vollwartungsvertragen
erfragt. Sechs von zehn befragten Hersteller meldeten insgesamt neun
verschiedene Vollwartungsvertragsmodelle inklusive der entsprechenden
Kosten.

4.2. Datenerhebung bei Planungsunternehmen von Wind-
energieprojekten

Im Rahmen der Datenerhebung wurden auch Fragebdgen an insgesamt 87
Unternehmen versandt, die im Bereich der Windparkplanung tatig sind. 25 der
befragten Unternehmen stellten Daten zur Verfligung, dies entspricht einer
Ricklaufquote von 29 %.

Die Datenbasis umfasst die Kosten von 71 Windparks, die im Zeitraum von 2009
bis 2013 realisiert wurden bzw. sich noch in Planung befinden. Bezogen auf die
Anzahl der WEA variiert die GroBe der Windparks zwischen einer und
18 Windenergieanlagen, die pro Windpark installierte Leistung variiert
dementsprechend von 800 kW bis 30 MW. Insgesamt sind in der Datenbasis
Daten von 317 Windenergieanlagen mit einer Leistung von insgesamt 663 MW
ausgewertet worden.

Erhoben wurden Kosten von Windenergieprojekten, die zwischen 2009 und
2013 fertiggestellt wurden. Die Verteilung der erfassten WEA auf die
Installationsjahre ist in Abbildung 4-2 dargestellt. Der grofSte Riicklauf wurde
fiir Anlagen erreicht, die im Jahr 2009 und 2012 errichtet wurden. Die geringe
Anzahl von Datensatzen fiir das Jahr 2013 I&sst sich dadurch erklaren, dass die
Befragung bereits zu Beginn des Jahres 2013 durchgefiihrt wurde und zum
Zeitpunkt der Befragung nur wenige Daten fir Windparks vorlagen, die erst im
weiteren Verlauf des Jahres errichtet werden sollten.
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Abbildung 4-2:  Verteilung der erhobenen Daten auf das Installationsjahr des
jeweiligen Windparks

Die regionale Verteilung der Datensdtze kann Abbildung 4-3 entnommen
werden. Gut vertreten ist der Bereich Nord, der durch die PLZ-Bereiche 1 und 2
reprasentiert wird. Besonders im PLZ-Bereich 2, der die windreichen Gebiete an
der Nord- und Ostseekiiste von Niedersachen und Schleswig-Holstein umfasst,
ist eine fundierte Datenbasis vorhanden worden. Auch im Bereich Mitte wurde
eine solide Datenbasis erreicht. Im Bereich Siid ist die Datenbasis geringer.
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Abbildung 4-3: Verteilung der erhobenen Daten auf Postleitzahlgebiete
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Die Verteilung des Riicklaufs auf die Regionen hangt u.a. mit den Ausbauzahlen
zusammen. Die tatsdchliche neu installierte Leistung im Jahr 2012 liegt in den
nordlichen Bundeslandern bei ca. 40 %, in den mittleren Bundesbandern bei ca.
30% und im Siden bei ca. 20 %. Dabei wurde zum Beispiel in Baden-
Wirttemberg, das in etwa dem Postleitzahlbereich 7 entspricht, nur 0,8 % der
2012 zugebauten Leistung installiert. In Schleswig-Holstein, das im
Postleitzahlbereich 2 liegt, wurde im gleichen Zeitraum 13,1% der
Gesamtleistung installiert [Rehfeldt et al. 2012]. In den weiteren betrachteten
Jahren zeigt sich eine dhnliche Verteilung, wobei der Sliden zwischen 2009 und
2012 zunehmend an Bedeutung gewonnen hat [Ender 2009 - 2011].
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5. Hauptinvestitionskosten von Windenergie-
projekten

Die Analyse der Hauptinvestitionskosten stiitzt sich hauptsachlich auf die
Ergebnisse der Herstellerbefragung. Die Planer-Daten, die zu den
Hauptinvestitionskosten der Windparkprojekte vorliegen, wurden genutzt, um
die Ergebnisse der Herstellerdaten-Analyse zu verifizieren. Fir die
Anlagentypen mit einer Nennleistung von 2 bis 3,5 MW Uberschreiten die von
den Planern genannten durchschnittlichen Hauptinvestitionskosten die
Ergebnisse aus der Herstellerbefragung maximal um 5 %. Damit wurden die
Ergebnisse der Herstellerbefragung durch den Abgleich mit den Planer-Daten
bestatigt. Die Riicksprache mit einem Finanzierungsunternehmen bestatigte
ebenfalls das Niveau der Hauptinvestitionskosten.

5.1. Definition Hauptinvestitionskosten

Als Hauptinvestitionskosten eines Windenergieprojekts sind die Kosten fiir die
Windenergieanlage selbst zu verstehen. Diese beinhalten neben der
Windenergieanlage mit den Hauptbestandteilen Turm, Gondel und Rotorblatter
auch die Kosten fiir den Transport zum Aufstellungsort und die Installation der
Anlage. Nicht enthalten sind Kosten fiir das Fundament, die Zuwegung und den
Netzanschluss, die unter die Investitionsnebenkosten (siehe Kapitel 6) fallen.

5.2. Hohe der Hauptinvestitionskosten

Zur Betrachtung der Hauptinvestitionskosten wurden die verschiedenen
Anlagentypen, fir die Kosteninformationen von WEA-Herstellern vorlagen, in
Leistungsklassen eingeteilt. Dabei wird zwischen Windenergieanlagen mit einer
Nennleistung unter 2 MW und solchen mit einer Nennleistung zwischen 2 und
3,5 MW unterschieden. Windenergieanlagen mit einer Leistung von unter
2 MW werden in Deutschland kaum noch installiert, entsprechend ist die
Datenbasis fiir diese Leistungsklasse auch relativ klein. Anlagen mit einer
Nennleistung Gber 3,5 MW sind bisher hauptsidchlich dem Offshore-Bereich
vorbehalten, der in dieser Studie nicht bericksichtigt wird. Somit ist die
Leistungsklasse mit Anlagen zwischen 2 und 3,5 MW diejenige, die den
aktuellen Stand der Technik auf dem deutschen Onshore-Windenergiemarkt
widerspiegelt.
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Neben der Differenzierung in Leistungsklassen ist zusatzlich eine
Differenzierung nach Nabenhdhen vorgenommen worden. Unterteilt wird hier
in Anlagen mit einer Nabenhéhne von weniger als 100 m, Anlagen mit einer
Nabenhohe zwischen 100 und 120 m, und solchen, die Gber mehr als 120 m
Nabenhohe verfligen. Windenergieanlagen mit Nabenhohen U(ber 120 m
werden vorwiegend im Binnenland installiert, wahrend die Errichtung von
Windenergieanlagen mit Nabenhodhen wunter 100m vorwiegend in
kiistennahen, windreichen Gebieten erfolgt.

In Abbildung 5-1 sind die spezifischen Hauptinvestitionskosten pro kW
installierter Leistung fir die unterschiedlichen Leistungsklassen und
Nabenhdhen abgebildet. Es wird deutlich, dass die spezifischen Kosten je kW
mit der Nabenhohe ansteigen. Dies ist durch die héheren Kosten fiir hohere
Tirme bei gleicher Nennleistung (P) zu erklaren. Weiter zeigt sich, dass
Windenergieanlagen mit einer Nennleistung von unter 2 MW bei gleicher
Nabenhohe teurer sind, als Windenergieanlagen der Leistungsklasse zwischen 2
und 3,5 MW. Abhangig von der installierten Leistungsklasse und der gewahlten
Nabenhohe liegen die durchschnittlichen Hauptinvestitionskosten zwischen
1.010 € und 1.340 € pro kW installierter Leistung.
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Abbildung 5-1: Spezifische Hauptinvestitionskosten in €/kwW mit
Standardabweichung in Abhdngigkeit von Leistungsklasse und
Nabenhéhe
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5.3. Entwicklung der Hauptinvestitionskosten

Zur Einordnung der ermittelten Anlagenkosten in den Zeitverlauf, werden zum
Vergleich Ergebnisse aus Kostenstudien der vergangenen Jahre herangezogen.
Um die Vergleichbarkeit zu gewahrleisten, beschrankt sich die Betrachtung im
Zeitverlauf auf Anlagen bis zu einer Leistung von 3 MW, da in
vorhergegangenen Studien keine Anlagen mit einer Nennleistung tGber 3 MW
erfasst wurden. Abbildung 5-2 zeigt die inflationsbereinigten spezifischen
Hauptinvestitionskosten in €/kW fur WEA verschiedener Nabenhohen und
Leistungsklassen aus verschiedenen Kostenstudien, die seit 1998 durchgefiihrt
wurden.

Fiir Windenergieanlagen mit einer Nennleistung von 2 — 3 MW und einer
Nabenhdhe von 100-120 m zeigt sich nach einer deutlichen Senkung der
Hauptinvestitionskosten (etwa 10 %) zwischen 2008 und 2010 aktuell eine
Stagnation. Flir Windenergieanlagen in derselben Leistungsklasse und einer
Nabenhdéhe von unter 100 m ist nach deutlichen Kostensenkungen zwischen
2008 und 2010 sogar eine Kostensteigerung um etwa 4,5 % zu beobachten. Fiir
leistungsgleiche Anlagen mit einer Nabenhdhe von lber 120 m sind keine
Daten aus friiheren Studien bekannt. Deutlich wird allerdings, dass bei gleicher
Leistungsklasse Windenergieanlagen mit groRerer Nabenhohe in €/kW teurer
sind. Der Grund hierfir liegt in den héheren Kosten fiir die héheren Tirme und
grofReren Rotordurchmesser sowie der damit einhergehenden aufwendigeren
Logistik. Eine spezifische Betrachtung der Kosten in €/m? Rotorkreisfliche
ergibt hingegen ein deutlich anders Bild und verdeutlicht die Steigerung der
Anlageneffizienz.

Die spezifischen Hauptinvestitionskosten fiir Anlagen mit weniger als 2 MW
installierter Leistung und Nabenhohen kleiner als 100 m sind zwischen 2010
und 2012 erstmals seit dem Jahr 2006 wieder gesunken. Die Entwicklung der
Anlagentechnik im Bereich der Windenergienutzung zeichnet sich in den letzten
Jahren insbesondere durch eine steigende Rotorkreisflaiche bezogen auf die
installierte Leistung aus. Dies gilt insbesondere fiir WEA, die fir
windschwachere Standorte ausgelegt sind. Die Darstellung der spezifischen
Hauptinvestitionskosten in €/kW in Abbildung 5-2 kann diese Entwicklung nicht
widerspiegeln. Aus diesem Grund ist in Abbildung 5-3 die Entwicklung der
spezifischen Kosten der WEA in €/m? Rotorkreisfliche dargestellt.
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Abbildung 5-

2: Inflationsbereinigte spezifische Hauptinvestitionskosten in €/kW
nach Leistungsklassen und Nabenhoéhen im Zeitverlauf von 1998 bis
2012 (Bezugsjahr 2012) [Rehfeldt et al. 1999, Ender et al. 2002,
Rehfeldt et al. 2008, Rehfeldt, Wallasch et al. 2011]
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Abbildung 5-3: Inflationsbereinigte spezifische Hauptinvestitionskosten in €/m?

Rotorkreisfliche nach Leistungsklassen und Nabenhdohen im
Zeitverlauf von 1998 bis 2012 (Bezugsjahr 2012) [Rehfeldt et al.
1999, Ender et al. 2002, Rehfeldt et al. 2008, Rehfeldt, Wallasch et
al. 2011].

Durch diese Darstellung wird die Effizienz der WEA beriicksichtigt, da die
Rotorkreisflaiche ein Mal fir den Energieertrag der Anlagen darstellt. Im

Gegensatz

zur Darstellung in  Abbildung 5-2 liegen die spezifischen
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Kostenkurven in Abbildung 5-3 fiir die WEA der 2-3 MW-Klasse mit
unterschiedlichen Nabenhohen dichter zusammen. Hieraus wird deutlich, dass
insbesondere die WEA mit grolen Nabenhohen bei gleicher Anlagenleistung
Uber deutlich groRere Rotordurchmesser verfiigen, so dass die spezifischen
Hauptinvestitionskosten in €/m2 sich in einer ahnlichen GroRenordnung
befinden. Weiterhin ist erkennbar, dass seit 2008 fir die heute aktuelle
Leistungsklasse von 2-3 MW eine Kostenreduktion in €/m2 von ca. 15 % erreicht
werden konnte. Bei der dlteren Leistungsklasse unter 2 MW ist insbesondere
bei Nabenhohen unter 100 m ein deutlicher Kostenanstieg bis 2010 erkennbar.
Ein Grund konnte in der geringen Nachfrage und den damit verbundenen
kostenintensiveren Produktionsverfahren liegen. Allerdings weist diese
Anlagenklasse fiir das Jahr 2012 wiederum eine deutliche Kostensenkung auf.
Diese Entwicklung ist allerdings stark durch einen WEA-Hersteller dominiert.
Dieser ist 2010 erstmals mit Anlagen unter 2 MW auf den deutschen Markt
getreten, die wie auch die Schwachwindanlagen der 2-3 MW Anlagenklasse
Uber ein groReres Verhaltnis von Rotordurchmesser zur Anlagenleistung
verfiigen. Generell spielt die Anlagenklasse unter 2 MW in Deutschland aber
nur eine sehr untergeordnete Rolle, so dass diese Anlagenklasse nachfolgend
nicht weiter betrachtet wird.

Die Entwicklung der Anlagentechnik in den letzten Jahren hat gezeigt, dass
insbesondere fir windschwachere Regionen WEA entwickelt wurden, die eine
deutlich groBere Rotorkreisfliche bezogen auf die Anlagenleistung aufweisen,
als in den Jahren zuvor. Gerade diese Entwicklung hat zu einer deutlichen
Reduktion der spezifischen Hauptinvestitionskosten in €/m? Rotorkreisfliche
gefliihrt (Kostenreduktion von ca. 15% seit 2008). Allerdings sind diese
Anlagentechnologien Ublicherweise nur fiir windschwache Regionen zertifiziert.
Diese Entwicklung ist jedoch ein Zeichen daflir, dass durch spezielle,
standortspezifische Auslegungen der WEA eine Kostenreduktion erreicht
werden  kann. Dagegen flhren administrative Hemmnisse wie
Hohenbegrenzungen und Abstandsgebote zur Wohnbebauung zu einer
erschwerten Genehmigung dieser neuen Anlagentechnologie.

Neben der technischen Anlagenentwicklung sowie der Automatisierung der
Produktionsverfahren sind die spezifischen Kosten der WEA vor allem stark von
den Rohstoffpreisen fur Stahl, Kupfer und Aluminium abhangig. Nach der
Finanzkrise im Jahr 2008 waren die Rohstoffpreise aufgrund der geringeren
Nachfrage zwischenzeitlich stark gesunken. Insbesondere die Preise fur Kupfer
und Aluminium unterliegen seit 2009 wieder einer deutlichen Steigerung, so
dass insbesondere beim Kupfer der Preis vor der Finanzkrise bereits
Uberschritten ist. Prognosen gehen fiir das kommende Jahr auch von einem
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Anstieg der Stahlpreise aus (siehe Kapitel 8.4.2). Diese Entwicklung flhrt daher
eher zu steigenden Kosten fiir die WEA-Herstellung.

Die technische Entwicklung der WEA befindet sich in einer bereits
fortgeschrittenen Phase. Hersteller von WEA arbeiten an der kontinuierlichen
Optimierung und Verbesserung ihrer Anlagen. Skaleneffekte stellen sich
aufgrund der hohen jahrlichen Installationen am Weltmarkt nur noch sehr
begrenzt ein. 2013 wird mit einem riicklaufigen Weltmarktniveau von unter
40.000 MW nach zuletzt etwa 45.000 MW gerechnet. 2014 konnte das
Rekordniveau Prognosen zufolge wieder erreicht werden [GWEC 2013]. Fir die
kommenden Jahre wird mit mittleren einstelligen Wachstumsraten gerechnet.

Wesentlicher Kostentreiber war in den Jahren 2003 bis 2008 der
Herstellermarkt, der durch enorme Wachstumsraten und einen erheblichen
Nachfrageliberhang gekennzeichnet war. In den Jahren 2009 bis 2012 kippte
der Markt in einen Kundenmarkt, der von einem wachsenden Uberangebot an
WEA und einer vergleichsweise gebremsten Nachfrage gepragt war. Inzwischen
werden Uberkapazititen bei Herstellern abgebaut und allmihlich stellt sich
wieder ein Nachfragewachstum ein, so dass zuklinftig von einem recht stabilen
Wettbewerb mit entsprechend stabilen Auswirkungen auf die Haupt-
investitionen ausgegangen werden kann.
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6. Investitionsnebenkosten

Neben den Hauptinvestitionskosten -also den Kosten fir die
Windenergieanlage selbst, ihren Transport und ihre Errichtung - fallen bei der
Umsetzung eines Windenergieprojekts Investitionsnebenkosten an. Erhoben
wurden die Daten zu den Investitionsnebenkosten durch die Befragung von
Windpark-Planern.

6.1. Definition Investitionsnebenkosten

Unter Investitionsnebenkosten versteht man Kosten die in Verbindung mit der
Fertigstellung eines Windenergieprojektes stehen. Diese Kosten fallen einmalig
vor Beginn des operativen Betriebs der Windenergieanlagen an. Folgende
Kostengruppen sind Bestandteil der Investitionsnebenkosten:

e Fundament

In den Fundamentkosten sind sowohl die Kosten fiir die Rohstoffe (Stahl
und Beton) enthalten, als auch fir den Bodenaustausch und die
Fertigung am Standort der WEA. Generell ist zwischen sogenannten
Flach- und Tiefgriindungen zu unterscheiden. Bei der Datenerhebung
wurden die Kosten fir Flach- und Tiefgriindungen getrennt abgefragt.

e Netzanbindung

In den Netzanbindungskosten sind sowohl Kosten fiir die parkinterne
und parkexterne Verkabelung bericksichtigt, als auch der vom
Parkeigentliimer zu tragende Anteil an den Netzanschlusskosten.

e ErschliefSung

Unter ErschlieBungskosten sind die Kosten zur Schaffung der
notwenigen Infrastruktur (Anfahrtswege, Kranstellpldtze, etc.) zu
verstehen.

e Planung

In den Planungskosten sind alle Kosten fiir Gutachten und
Baugenehmigungen, sowie samtlicher Aufwand im Rahmen der Planung
enthalten. Hierbei gilt es zu berlicksichtigen, dass der Prozess von der
Planung bis zur Realisierung eines Windparks derzeit in Deutschland
Ublicherweise langer als flinf Jahre dauert.
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e Sonstige Investitionsnebenkosten

Die sonstigen Investitionsnebenkosten beinhalten alle weiteren
Investitionsnebenkosten, die bei der Umsetzung eines
Windenergieprojektes anfallen und in den anderen Kostengruppen nicht
enthalten sind. Hierzu gehéren zum Beispiel Kosten fir
AusgleichsmaRnahmen.

6.2. Hohe der Investitionsnebenkosten

Die Betrachtung der durchschnittlichen Investitionsnebenkosten erfolgt
unterteilt in die oben genannten Kostengruppen. In Abbildung 6-1 sind die
durchschnittlichen Investitionsnebenkosten einer  Windenergieanlage
dargestellt. Die Planungskosten weisen mit einem Anteil von etwa 25 % an den
gesamten Investitionsnebenkosten den zweitgroRten Kostenblock auf. Das
Fundament und die Netzanbindung betragen durchschnittlich 18 % bzw. 20 %
der Investitionsnebenkosten. Die ErschlieBungskosten weisen durchschnittlich
einen Anteil von 11 % der gesamten Investitionsnebenkosten auf. Die sonstigen
Investitionsnebenkosten mit einem Anteil von 26 % sind vielseitig und
windparkspezifisch sehr unterschiedlich. Auch lassen sich Kostenelemente oft
nicht klar zuordnen. Daraus ergibt sich der hohe Anteil dieses Kostenblocks.

B Fundament

® Netzanbindung

M ErschlieBung
Planung

20% M Sonstiges

Abbildung 6-1: Durchschnittliche Anteile der unterschiedlichen Kostengruppen an
den Investitionsnebenkosten von Windenergieprojekten
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Die mittleren Investitionsnebenkosten betragen insgesamt 374 €/kW. Dies
entspricht einem Anteil zwischen 22 % und 27 % der Gesamtinvestitionskosten
abhangig von der verwendeten WEA-Konfiguration.

Bei einer Analyse der erhobenen Daten wird jedoch eine vergleichsweise grofie
Streuung der Investitionsnebenkosten deutlich. Insbesondere die sehr
standortspezifischen Kostenbestandteile wie Fundament, Netzanbindung aber
auch die Planung sowie die Anforderungen an AusgleichsmalRnahmen weisen
groRBe Unterschiede auf. Insgesamt liegt die Standardabweichung fir die im
Bereich der Investitionsnebenkosten erhobenen Daten bei 39,6 %. Hierdurch
wird deutlich, dass je Standorteigenschaften bestimmte Kostenbestandsteile
zum Teil stark von den mittleren Werten abweichen kdnnen (siehe Abbildung
6-2)
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Abbildung 6-2: Durchschnittliche spezifische Investitionsnebenkosten  eines
Windenergieprojekts in €/kW mit Standardabweichung der gesamten
Investitionsnebenkosten

6.3. Entwicklung der Investitionsnebenkosten

Die Entwicklung der spezifischen Investitionsnebenkosten in €/kW sowie ihrer
Kostengruppen ist in Abbildung 6-3 fiir die Jahre 1999 bis 2012 grafisch
dargestellt. Um die Werte im Zeitverlauf vergleichen zu kdnnen, wurden
inflationsbereinigte Werte in €-Werten von 2012 aufgetragen. Die Betrachtung
der gesamten Investitionsnebenkosten im Zeitverlauf zeigt, dass die
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Investitionsnebenkosten im Vergleich zum Jahr 2010 gesunken sind, vorher
jedoch eine leicht steigende Tendenz aufwiesen.
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Abbildung 6-3: Inflationsbereinigte  spezifische Investitionsnebenkosten im
Zeitverlauf (Bezugsjahr 2012)

Die Kosten fiir das Fundament variieren seit 1999 nur geringfligig. Die im Jahr
2010 dargestellte Spannbreite der Ergebnisse ist auf die getrennte Betrachtung
von Flach- und Tiefgriindungen zuriick zu fihren. Seit 1999 ist eine erhebliche
Senkung der Netzanbindungskosten erkennbar. Insbesondere durch die grofRer
werdende Anschlussleistung von Windparks konnten die spezifischen
Netzanbindungskosten gesenkt werden. Die Kosten der ErschlieBung, welche
die Schaffung der notwendigen Infrastrukturen beinhalten, zeigen eine leicht
steigende Tendenz. Besonders im Bereich der Planung zeigt sich, dass die
Kosten aktuell auf einem deutlich hoheren Niveau liegen als in den Jahren
zwischen 1999 und 2002. Dies lasst sich mit den gestiegenen Anforderungen im
Genehmigungsverfahren von Windparks und dem damit verbundenen stark
gestiegenem zeitlichen Aufwand begriinden. Allerdings zeigt sich gegeniber
den Planungskosten, die 2010 ermittelt wurden, eine Reduktion von ca. 12 %.
Die sonstigen Investitionsnebenkosten sind im Vergleich zur Erhebung im Jahr
2010 leicht gesunken.

Beim Fundamentbau sowie der ErschieBung und der Netzanbindung handelt es
sich um konventionelle Technologien, bei denen Kostensenkungspotenziale
aufgrund technischer Entwicklungen eher gering sind. Durch den Einsatz immer
groRerer WEA konnen die spezifischen Kosten in €/kW fir Infrastruktur und
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Netzanbindung sinken. Trotz Ansteigen der absoluten Planungskosten fiihrt die
Errichtung immer groBerer WEA bei spezifischer Betrachtung in €/kW zu einer
Kostenreduktion.

Insgesamt ist im Bereich der Investitionsnebenkosten bei spezifischer
Betrachtung in €/kW mit leichten Kostensenkungen zu rechnen.
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7. Betriebskosten

Die Analyse der Betriebskosten von Windenergieprojekten stiitzt sich auf die
Ergebnisse der Befragung der Planungsunternehmen, die auch Windparks
betreiben. Kosten und Konzepte fiir Vollwartungsvertrage wurden von den
Herstellern erfragt und mit den Ergebnissen der Befragung der
Planungsunternehmen abgeglichen.

7.1. Definition Betriebskosten

Die Betriebskosten von Windenergieprojekten bezeichnen die laufenden
Kosten die zur Aufrechterhaltung des operativen Betriebs lber die gesamte
Lebensdauer der Anlage hinweg anfallen. Sie setzen sich aus folgenden
Hauptkostenpunkten zusammen:

e Wartung und Reparatur

e Pachtzahlungen

e Kaufmannische und technische Betriebsfiihrung
e Versicherungskosten

e Ricklagen / Burgschaften

e Sonstige Betriebskosten

Unter den Punkt ,Sonstige Betriebskosten” fallen beispielsweise
Aufwendungen flir Bilrordume, Strombezugskosten sowie weitere
Kosten, die nicht in eine der Ubrigen Kategorien eingeordnet werden
konnten.
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7.2. Wartungskonzepte

Ein wichtiger Bestandteil der Betriebskosten sind die Wartungs- und
Reparaturkosten. Eine Auswertung der von den Windparkplanern angegebenen
Wartungskonzepte und Garantiezeiten ergibt, dass der GroRteil der installierten
Anlagen im Rahmen eines Vollwartungsvertrags betreut wird. In Abbildung 7-1
sind die unterschiedlichen Anteile der verschiedenen Wartungskonzepte
dargestellt. Fir nur 1% der installierten Leistung besteht kein
Vollwartungsvertrag, fir die {brigen 21% liegen keine Daten zum

Wartungskonzept vor.

Die Dauer der Vollwartungsvertrage betrdagt im Regelfall zehn (29 % der
gesamten Leistung) bzw. 15 Jahre (40 % der gesamten Leistung). Fir weitere
10% der Leistung liegen keine Informationen Uber die Laufzeit der
Vollwartungsvertrage vor. Vollwartungsvertrdage beinhalten auf der einen Seite
regelmaflige Wartungen, die planmaRig nach Herstellerangaben durchgefiihrt
werden, um eine moglichst hohe Lebensdauer der Anlagenkomponenten zu
gewadhrleisten. Andererseits beinhalten die Vollwartungsvertrage die Kosten
aller notwendigen Reparaturen. Die Dauer der Gewahrleistung der WEA
hingegen betrdgt im Regelfall nur zwei Jahre. Lediglich in 10 % der betrachteten
Falle lag die Gewahrleistungszeit liber zwei Jahren: bei drei Jahren, (3 %) oder
flinf Jahren (7 %). Der Wartungsaufwand der ersten zehn oder 15 Jahre ist
daher trotz der abgelaufenen Gewahrleistung des Herstellers durch einen
Vollwartungsvertrag bereits bei der Finanzierung von Windenergieprojekten
kalkulierbar.

B Vollwartungsvertrag 15 Jahre

40%

1% W Vollwartungsvertrag 10 Jahre

B Vollwartungsvertrag (keine Angabe zur
Laufzeit)

kein Vollwartungsvertag

10%

B keine Angabe

29%

Abbildung 7-1: Wartungskonzepte von Windenergieanlagen zu Beginn der
Betriebszeit (in % der installierten Leistung)
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Auch nach Ablauf der Vollwartungsvertrage beabsichtigen die Planungs-
unternehmen fir mehr als die Halfte der installierten Leistung die
Instandhaltung der WEA vom jeweiligen Hersteller durchfiihren zu lassen. Fir
5% der installierten Leistung sehen die Planer die Wartung durch
herstellerunabhangige Unternehmen vor. Eine differenzierte Darstellung zeigt
Abbildung 7-2.

[ | -
40% durch WEA-Hersteller

® durch unabhéangiges
Unternehmen

beides
54%

B keine Angabe

Abbildung 7-2: Derzeit geplante  Wartungskonzepte nach Ablauf des
Vollwartungsvertrags (in % der installierten Leistung)

Grundsatzlich ist anzunehmen, dass die Instandhaltungskosten nach Ablauf der
Vollwartungsvertrage ansteigen, da die Ausfallwahrscheinlichkeit einzelner
Komponenten und somit die Kosten flr Reparatur oder Ersatzteile mit
steigendem  Anlagenalter zunimmt. Dies wird auch durch die
Umfrageergebnisse (siehe Kapitel 7.3) bestatigt.

7.3. Hohe der Betriebskosten

Bei der Betrachtung der Betriebskosten von Windenergieprojekten ist es
aufgrund der sich andernden Wartungskonzepte und der steigenden Kosten im
Bereich Reparatur und Wartung sinnvoll, die Lebensdauer in zwei Abschnitte zu
unterteilen: in die erste und die zweite Dekade der Anlagenlebensdauer. Es
ergeben sich somit zwei Werte fir die durchschnittlichen Betriebskosten,
jeweils fur die ersten zehn Jahre und die zweiten zehn Jahre bei einer
angenommenen Anlagenlebensdauer von 20 Jahren.
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In Abbildung 7-3 sind die aus der Befragung der Planer ermittelten
durchschnittlichen spezifischen Betriebskosten in €/MWh dargestellt. Die
durchschnittlichen Betriebskosten liegen in der ersten Dekade bei 24,1 €/MWh,
in der zweiten Dekade bei 26,8 €/MWh. Diese Kostensteigerung um etwa 11 %
resultiert aus den in der zweiten Dekade um rund 40 % angestiegenen
Wartungs- und Reparaturkosten. Weiterhin ist in der Abbildung die
Standardabweichung der gesamten Betriebskosten fiir die zwei Dekaden
aufgetragen. Die Standardabweichung wurde aus den erhobenen Daten
ermittelt und betrdgt in der ersten Dekade 24,9 % und steigt in der zweiten
Dekade auf 34,0 % an. Hieraus wird deutlich, dass auch die Betriebskosten
standortspezifisch teilweise stark schwanken koénnen. Der Anstieg der
Standardabweichung in der zweiten Dekade ist darliber hinaus auf eine gewisse
Aussageunsicherheit der befragten Unternehmen zuriick zu fihren, da es sich
hierbei um Prognosen handelt.

35,0 mJahr1-10

mJahr11-20
30,0

25,0
20,0
15,0

10,0

) .
0,0

Spezifische Betriebskosten [ct/kWh]

Abbildung 7-3: Durchschnittliche spezifische Betriebskosten von WEA in €/kW mit
Standardabweichung der gesamten Betriebskosten

In Abbildung 7-4 erfolgt eine Darstellung der Anteile der Kostengruppen an den
Betriebskosten im Vergleich der betrachteten Dekaden. Es wird deutlich, dass
der Anteil der Wartungs- und Reparaturkosten in der zweiten Dekade der
Anlagenlebensdauer ansteigt.
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B Wartung & Reparatur

Jahr1-10 Jahr 11-20
5%

M Pachtzahlungen

m Kaufm. und techn. BF
Versicherungskosten

M Riicklagen

B Sonstige Betriebskosten

55%

Abbildung 7-4: Anteil der verschiedenen Kostengruppen an den Betriebskosten in
den Jahren1-10und 11 - 20

7.4. Entwicklung der Betriebskosten

In Abbildung 7-5 werden die mittleren spezifischen Betriebskosten in €-Werten
von 2012 dargestellt. Die Kostengruppen der Studien aus der Vergangenheit
sind dem Schema der aktuellen Betrachtung zugeordnet und Uber die jeweils
betrachtete Betriebsdauer gemittelt.
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Abbildung 7-5: Inflationsbereinigte mittlere spezifische Betriebskosten im
Zeitverlauf (Bezugsjahr 2012)

Tendenziell lasst sich eine leichte Senkung der spezifischen Betriebskosten tber
die letzten 14 Jahre feststellen. Die Kosten flir Wartung und Reparatur steigen
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hingegen im Zeitverlauf  an. Ebenso die personalintensiven
Betriebsfiihrungskosten.

Die in der Branche diskutierten, aktuell drastisch steigenden Pachtkosten
bestadtigen sich im Vergleich der aktuellen Daten mit den Daten aus alteren
Studien nicht. Es zeigt sich lediglich ein leichter Anstieg dieser mittleren Kosten
seit 2008. Aber auch hier gilt, dass es sich um mittlere Werte handelt, die bei
einzelnen Projekten immer abweichen kdnnen.

Kostensenkungen sind im Bereich der Versicherungskosten und Riicklagen zu
beobachten. Diese Entwicklung deutet darauf hin, dass bei Versicherung und
Ricklagenbildung inzwischen auf Erfahrungswerte mit der Windenergie-
Technologie zuriickgegriffen werden kann. Damit steigt die Kalkulierbarkeit der
Risiken, was zu sinkenden Versicherungskosten und Riicklagen fiihrt.
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8. Analyse der aktuellen Stromgestehungskosten fiir
Strom aus Windenergie

Als Stromgestehungskosten fiir Strom aus Windenergie werden diejenigen
Kosten bezeichnet, die bei der Umwandlung von Windenergie in Strom
entstehen. Grundlage der Ermittlung der Stromgestehungskosten fir die
Windenergienutzung an Land (Stand 2012) sind die in Kapitel 5 bis 7
beschriebenen Ergebnisse der Datenerhebung. Die Berechnung der mittleren
Stromgestehungskosten erfolgt fiir verschiedene Standortqualitdten in einem
Bereich zwischen 60 % und 150 % der Standortqualitdt am Referenzstandort.

8.1. Methodik

Die Berechnung der Stromgestehungskosten basiert auf der allgemeingiltigen
Formel, die auch international zur Berechnung der ,Levelized Cost of Energy”
(LCOE) bekannt ist.

A
Io+ Xiai e
=1+
StGK =
n Mel
=11 +10)t
Dabei ist:
StGK durchschnittliche Stromgestehungskosten Uber die gesamte
Nutzungsdauer [€/MWh]
Iy Gesamtinvestition [€]
A Betriebskosten zum Zeitpunkt t [€]
M, jahrlicher Energieertrag [MWh]
i kalkulatorischer Zinssatz [%]
n Nutzungsdauer in Jahren
t Jahr der Nutzungsdauer

Ergebnis der Berechnung sind die durchschnittlichen Stromgestehungskosten
Uber die gesamte angenommen Betriebslaufzeit n der Windenergieanlage —
hier 20 Jahre — in €/ MWh zum Zeitpunkt t = 0. Die Gesamtinvestitionskosten
sowie die Summe der Barwerte der jahrlichen Betriebskosten werden durch die
Summe des jahrlichen Energieertrags geteilt. t = 0 kennzeichnet den Zeitpunkt
der Inbetriebnahme. Die jahrlichen Betriebskosten werden inflationsbereinigt
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auf den Zeitpunktt = 0 betrachtet. Die Diskontierung erfolgt mittels eines
kalkulatorischen Zinssatzes, der sich aus der Finanzierungsstruktur ergibt.

8.2. Eingangsparameter und Grundannahmen

Bei der Berechnung der Stromgestehungskosten miissen eine Vielzahl von
Eingangsparametern definiert werden. Hierzu gehort die in Abhangigkeit der
Standortqualitat ausgewahlte Technologie der Windenergieanlagen. Abhangig
von der Anlagentechnologie sind die Hauptinvestitionskosten festzulegen, die
in Verbindung mit den Investitionsnebenkosten sowie den
Vorfinanzierungskosten zur Gesamtinvestition flihren. Weiterhin wird die
Finanzierungsstruktur definiert, die durch die Anteile von Fremd- und
Eigenkapital sowie den Fremdkapitalzins und die Eigenkapitalrentabilitat
beschrieben wird. Ein weiterer Eingangsparameter ist die angenommene
jahrliche Kostensteigerung, die eine Auswirkung auf die Hohe der
Betriebskosten hat. Darilber hinaus sind die Finanzierungsdauer sowie die
Lebensdauer der Windenergieanlagen weitere zu berlicksichtigende
Eingangsparameter.

Eine Ubersicht der gewihlten Eingangsparameter ist in Tabelle 8-1 dargestellt.
Die Auswahl ergibt sich aus den Ergebnissen der Hersteller- und
Planerbefragung sowie aus weiteren Datenbestanden und wird im Folgenden
erlautert.

Tabelle 8-1: Eingangsparameter zur Berechnung der Stromgestehungskosten

Projektbeschreibung
WEA-Leistungsklasse 2-35MW

Standortqualitat in % 60% | 70% | 80% | 90% | 100% | 110% | 120% | 130% | 140% | 150%
vom Referenzstandort

Spezifische Leistung (W/m?) 321 321 321 387 387 387 412 412 412 412
Nabenhohe (m) 130 130 130 110 110 110 100 100 100 100
Rotordurchmesser (m) 100 100 100 90 90 90 90 90 90 90
Spezifischer Energieertrag (kWh/kW/a) 1902 2219 2537 2594 | 2882 3170 3137 3399 3660 3922
Spezifischer Energieertrag (kWh/gqm/a) 610 712 814 1003 | 1114 | 1226 | 1292 | 1400 | 1507 | 1615

Finanzierungsstruktur

Eigenkapitalanteil 22,0%

Fremdkapitalanteil 78,0%

Fremdkapitalverzinsung Jahr 1-15 3,8%

Eigenkapitalverzinsung 8,75%| 9,00%| 9,25%] 9,50%| 9,75%] 10,00%] 10,25%| 10,50%] 10,75%] 11,00%
Projektkosten

Spezifische Gesamtinvestition (€/kW) 1783 | 1784 | 1785 | 1585 | 1586 | 1587 | 1440 | 1440 | 1441 | 1442
Betriebskosten Jahr 1 - 10 (€/MWh) 26,6 24,7 24,1

Betriebskosten Jahr 11 - 20 (€/MWh) 26,8

Die der Betrachtung zugrunde gelegte Anlagentechnologie ergibt sich aus den
im Jahr 2012 am haufigsten installierten Anlagentypen mit einer Nennleistung
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zwischen 2 und 3,5MW. Grundlage der Auswahl sind vorliegende
Datenbestinde der Statistik zum ,Status der Windenergieausbaus in
Deutschland” aus dem Jahr 2012 [Rehfeldt et al. 2012]. Zur Beriicksichtigung
der Standortqualitat wurde bei der Ermittlung Modell-WEA eine Einteilung
nach Standorten mit unterschiedlichen Windbedingungen vorgenommen

In Abbildung 8-1 sind die der Zuordnung zugrundeliegenden Windzonen nach
DIN 1055-4 dargestellt. Die Differenzierung der Technologie nach
Windverhaltnissen ist notwendig, da die verwendeten Anlagentypen fiir die
jeweilige Windzone zertifiziert sein missen. So konnte bislang zum Beispiel eine
Windenergieanlage, die fir die Windzone 2 zertifiziert ist, nicht in der
Windzone 3 oder 4 errichtet werden. In den letzten Jahren hat sich
insbesondere die technische Neuentwicklung von Schwachwindenergieanlagen
durchgesetzt. Aufgrund der Zertifizierung war es bislang nicht moglich, diese
WEA-Typen an Standorten windstarker Regionen der Windzonen 3 und 4 zu
errichten. Auch wirken hier haufig administrative Hemmnisse wie
Hohenbegrenzung oder Abstandsgebote hinderlich. Bei der Auswahl der
Anlagentechnologien fir unterschiedliche Standortqualitaiten wurde dieser
Sachverhalt beriicksichtigt.

Windzone 1
Windzone 2
Windzone 3
I Windzone 4

Abbildung 8-1: Windzonen in Deutschland (DIN 1055-4)

Aus der Analyse der vorliegenden Daten ergeben sich die in Tabelle 8-2
dargestellten Anlagentechnologien fir die verschiedenen Bereiche der
Standortqualitdten. An Standorten mit einer Qualitdt von unter 90 % des
Referenzertrags wird eine typische Anlage mit einer Nabenhdhe von 130 m und
einem Rotordurchmesser von 100 m betrieben. Die spezifische Leistung einer
solchen Anlage betragt 321 W/m? Rotorkreisfliche. An Standorten mit einer
Qualitat zwischen 90 % und bis 120 % betragt die typische Nabenhéhe 110 m
und der Rotordurchmesser 90 m. Die spezifische Leistung betriagt 387 W/m?.
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Ab einer Standortqualitit von 120% des Referenzertrags wird eine
Anlagenkonfiguration mit 100 m Nabenhdhe und 90 m Rotordurchmesser bei
einer spezifischen Leistung von 412 W/m? eingesetzt.

Tabelle 8-2: Anlagenkonfiguration in Abhangigkeit der Standortqualitat

Anlagenkonfiguration 60 - <90% 90 - <120% 120 - 150%
Nennleistung (kW) 2.520 2.460 2.620
Spezifische Leistung (W/m?) 321 387 412
Nabenhdhe (m) 130 110 100
Rotordurchmesser (m) 100 90 90

Abhdngig von der gewahlten Anlagenkonfiguration variieren die
Hauptinvestitionskosten je nach Standortqualitdit. Die Hoéhe der
Hauptinvestitionskosten ist ein Ergebnis der Herstellerbefragung in Kapitel 5.2
und wird entsprechend der verwendeten Anlagenkonfiguration jedem Standort
zugeordnet. Die verwendeten  Anlagenkonfiguration gehéren  zur
Leistungsklasse zwischen 2 MW und 3,5 MW und kosten somit, abhangig von
der Nabenhohe, zwischen 1010 €/kW und 1340 €/kW (vgl. Abbildung 5-1).

Die Hauptinvestitionskosten bilden zusammen mit den Investitionsnebenkosten
und den Vorfinanzierungskosten die spezifische Gesamtinvestition. Die
Investitionsnebenkosten belaufen sich auf gemittelt 374 €/kW und werden fir
alle Standortqualitaten als konstant angenommen (vgl. Abbildung 6-2). Die
Hohe der Investitionsnebenkosten ist ein Ergebnis der Analyse der Befragung
der Planungsunternehmen und wird in Kapitel 6.2 erlautert. Die
Vorfinanzierungskosten bilden jene Kosten ab, die durch die heutzutage
Ublichen langen Planungs- und Bauzeiten bedingt werden. Dabei handelt es sich
um Kapitalkosten, die vor der Inbetriebnahme eines Windparks anfallen. Die
Hohe ist abhangig von der Finanzierungsstruktur eines Windenergieprojektes.

Die Finanzierungsstruktur der zur Berechnung angenommenen Windenergie-
projekte definiert sich durch einen Fremdkapitalanteil von 78 % und folglich
einen Eigenkapitalanteil von 22 %. Diese Verteilung von Eigen- und
Fremdkapital ist ebenso wie der Fremdkapitalzinssatz von 3,8 % ein Ergebnis
aus der Befragung der Planungsunternehmen und bildet die durchschnittliche
Struktur aller Projekte ab. Als Laufzeit der Fremdfinanzierung werden 15 Jahre
angenommen. Die Eigenkapitalrentabilitdt variiert abhangig von der
Standortqualitat zwischen 8,75 % und 11 %. Die hohere Eigenkapitalrentabilitat
an guten Standorten schafft den notigen Anreiz, um zu gewahrleisten, dass der
Ausbau der Windenergie an wirtschaftlich sinnvollen Standorten stattfindet.
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Wire die Eigenkapitalrentabilitat (iber alle Standorte gleich, gdbe es keinerlei
Anreiz windhoffigere Standorte zu bebauen.

Die Betriebskosten fiir die erste und zweite Halfte der Anlagenlebensdauer
ergeben sich aus einer Analyse der vorliegenden Befragungsdaten von
Planungsunternehmen und Herstellern. Ergebnisse zur Hohe der gemittelten
Betriebskosten sind in Kapitel 7.3 dargestellt. In den ersten zehn Jahren des
Anlagenbetriebs ergeben sich die Wartungs- und Reparaturkosten, die den
groRten Anteil an den Betriebskosten darstellen, aus den von den Herstellern
gemeldeten Kosten fiir Vollwartungsvertrage. Nach Angaben der
Planungsunternehmen werden fir die Uberwiegende Mehrheit der
Windparkprojekte mittlerweile Vollwartungsvertrage zur Instandhaltung der
Windenergieanlagen an Hersteller vergeben (vgl. Abbildung 7-1). Im Rahmen
der Vollwartungsvertrage wird Herstellerangaben zu Folge ein Mindestbetrag je
Anlage bzw. installiertem MW erhoben. Das bedeutet, dass WEA, die nur einen
geringen Stromertrag verzeichnen und deren Wartungskosten somit unter
einem Mindestbetrag liegen, den im Vollwartungsvertrag festgelegten
Mindestbetrag anstelle der ertragsabhadngigen Vollwartungskosten zahlen
miussen. Dies fuhrt dazu, dass fir die Standortqualitaten mit 60 % und 70 % des
Referenzertrages erhéhte mittlere Betriebskosten von 26,6 €/ MWh bzw.
24,7 €/MWh anfallen. In der zweiten Dekade liegen die gemittelten
Betriebskosten Uber alle Standorte bei 26,8 €/MWh. Die jahrliche
Preissteigerung wird mit 2 % angenommen. Dies entspricht dem langfristigen
Ziel der Europadischen Zentralbank.

8.2.1. Analyse der Standortqualititen der zwischen 2009 und 2011
errichteten Windenergieanlagen

Die Berechnung der Stromgestehungskosten erfolgt in Abhangigkeit von der
Standortqualitat. Vor diesem Hintergrund ist eine Betrachtung der tatsachlich
in den vergangenen Jahren bebauten Standorte interessant. Basis dieser
Analyse sind die Ertragsdaten von Windenergieanlagen, die zwischen 2009 und
2011 errichtet und in der Betreiberdatenbasis gesammelt wurden [Rehfeldt et.
al. 2013].

Eine auf Grundlage der Betreiber-Datenbasis (BDB) erstellte Auswertung auf
Basis des BDB-Index von 2011 (Abbildung 8-2) zeigt, dass zwischen 2009 und
2011 knapp 80 % der Windenergieanlagen an Standorten mit einer Qualitat von
unter 85 % errichtet wurden, davon fast 15% an Standorten unter 55 %
Standortqualitat. Gut 15 % der Installationen erfolgten an Standorten mit einer
Standortqualitat zwischen 85 % und 115 %, nur knapp 5 % der neu errichteten
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Windenergieanlage stehen an Standortqualititen besser als 115 %. Dieses
Ergebnis liberrascht, da im EEG 2009 die sogenannte 60 %-Regelung festgelegt
wurde, die eine Verglitung nach EEG ausschlieflich fliir Windenergieanlagen
genehmigt, die liber 60 % des Referenzertrags erreichen. Allerdings erfolgte die
Bewertung der sogenannten 60 %-Regelung auf Basis von
Energieertragsgutachten im Vorfeld der Errichtung der Windparks und nicht auf
Basis der Auswertung von Betriebsdaten, die hier zu Grunde liegen. Einen
maRgeblichen Einfluss in der Bewertung von Standorten auf Basis von
Energieertragsgutachten hat der bei der Langzeitkorrelation verwendete Wind-
Index, der Ublicherweise Uber die Daten der Betreiberdatenbasis ermittelt wird.
Der BDB-Index beschreibt das Verhaltnis aus den in der Betreiberdatenbasis
gemeldeten Energieertragen von WEA in einer Region und eines Monats zu den
langjahrigen mittleren Energieertragen dieser Windenergieanlagen. In
Abbildung 8-2 ist die Verteilung der zwischen 2009 und 2011 installierten
Windenergieanlagen (iber der Standortqualitdt unter Verwendung des BDB-
Index von 2011 abgebildet (blauer Graph/Balken) [Rehfeldt et. al. 2013].
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Abbildung 8-2: Verteilung der zwischen 2009 und 2011 installierten
Windenergieanlagen auf Standortqualitdten unter Beriicksichtigung
des Windindex von 2006 und von 2011, die zur Erstellung von
Energieertragsprognose verwendet werden [Datenbasis: BDB 2009-
2011, Rehfeldt, Engelbrecht et al. 2013]

Im Jahr 2011 gab es eine Neubewertung des BDB-Index mit der Folge, dass die
der Planung zugrundeliegenden berechneten jahrlichen Energieertrage in der
Realitdat geringer ausfielen und sich somit schlechtere Standortqualitdaten
ergaben. Dies ist an der Verteilung der Standortqualitdten entsprechend dem
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BDB-Index 2006 zu erkennen (griine Balken in Abbildung 8-2). Der Planung
zugrundeliegende Standortqualitdten fir die zwischen 2009 und 2011
errichteten WEA wurden daher deutlich besser beurteilt. Demnach lagen nur
3 % der Standorte an Standortqualitaten unter 55 %, ca. 56 % der WEA wurden
an Standorten mit Qualitaten zwischen 55 % und 85 % des Referenzstandortes
geplant. An Standorten mit einer Qualitdt zwischen 85 % und 115 % des
Referenzstandortes wurden 34 % der WEA geplant und an sehr windreichen
Standorten mit einer Qualitat von mehr als 115 % des Referenzstandortes
wurden ca. 8 % der WEA geplant.

Aufgrund dieser Analyse ist anzunehmen, dass die Energieertragsprognosen auf
Basis des Index von 2006, der bis 2011 gultig war, Uberhdhte
Ertragserwartungen verursacht haben, die teilweise zu Investitions-
entscheidungen fihrten, die auf Basis der Annahmen aus dem Jahr 2011 ggf.
nicht getroffen worden waren.

8.3. Ermittlung der aktuellen Stromgestehungskosten fiir Strom
aus Windenergie

Die aus den Berechnungen folgenden mittleren Stromgestehungskosten fiir die
verschiedenen Standortqualitdten sind in Tabelle 8-3 zusammen mit den
wichtigsten Eingangsparametern abzulesen.

Tabelle 8-3: Eingangsparameter und Stromgestehungskosten

Projektbeschreibung

WEA-Leistungsklasse 2-3,5MW

Standortqualitat in % 60% | 70% | 80% | 90% | 100% | 110% | 120% | 130% | 140% | 150%
vom Referenzstandort

Spezifische Leistung (W/m?) 321 321 321 387 387 387 412 412 412 412
Nabenhéhe (m) 130 130 130 110 110 110 100 100 100 100
Rotordurchmesser (m) 100 100 100 90 90 90 90 90 90 90
Spezifischer Energieertrag (kWh/kW/a) 1902 | 2219 | 2537 2594 | 2882 | 3170 | 3137 | 3399 | 3660 | 3922
Spezifischer Energieertrag (kWh/qm/a) 610 712 814 1003 | 1114 | 1226 | 1292 | 1400 | 1507 | 1615

Finanzierungsstruktur

Eigenkapitalanteil 22,0%

Fremdkapitalanteil 78,0%

Fremdkapitalverzinsung Jahr 1-15 3,8%

Eigenkapitalverzinsung 8,75%] 9,00%| 9,25%| 9,50%] 9,75%] 10,00%] 10,25%] 10,50%] 10,75%] 11,00%
Projektkosten

Spezifische Gesamtinvestition (€/kW) 1783 1784 1785 1585 1586 1587 1440 1440 1441 1442
Betriebskosten Jahr 1 - 10 (€/MWh) 26,6 24,7 24,1

Betriebskosten Jahr 11 - 20 (€/MWh) 26,8

Mittlere Stromgestehungskosten in Ausgangsvariante (€/MWh)
Standortqualitét in %

vom Referenzstandort
Mittlere Stromgestehungskosten (€/MWh) 110,7

60% 70% 80% 150%

100% | 110% | 120% | 130% | 140%

82,4 774 73,4 70,0 67,1 64,7

98,5 90,0 62,5

42 | Kostensituation der Windenergie an Land in Deutschland



p—

Deutsche

WindGuard

In Abbildung 8-3 folgt die graphische Darstellung der Stromgestehungskosten.
Deutlich wird, dass Standorte mit niedrigerem Jahresenergieertrag (in Prozent
vom Referenzertrag) erheblich hohere Stromgestehungskosten aufweisen.
Hierbei handelt es sich um mittlere Stromgestehungskosten, die aufgrund der
Streuung der erhobenen Daten schwanken kénnen. In den Kapiteln zu den
Hauptinvestitions-, Nebeninvestitions- und Betriebskosten (Kapitel 5.2, 6.2 und
7.2) wurden die Standardabweichungen fiir die jeweiligen Kostengruppen
berechnet. Insbesondere bei den Investitionsnebenkosten als auch bei den
Betriebskosten der zweiten Dekade weisen die erhobenen Daten eine groRRe
Streuung auf, sodass standortspezifisch teilweise erhebliche Unterschiede zu
den mittleren Stromgestehungskosten auftreten koénnen. Die aus den
Standardabweichungen der einzelnen Kostengruppen ermittelte Standard-
unsicherheit der Stromgestehungskosten liegt bei 12 % an windschwachen
Standorten und bei 15 % an windhoffigen Standorten.

120 —+— Mittlere Stromgestehungskosten in
€/MWh

— Mittlere Vergltung 2014 nach EEG

110
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.
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Abbildung 8-3: Durchschnittliche Stromgestehungskosten nach Standortqualitat
entsprechend den Eingangsparametern aus Tabelle 8-3

Neben den mittleren Stromgestehungskosten der Windenergie ist in Abbildung
8-3 der Verlauf der mittleren Vergiitung nach EEG mit und ohne SDL-Bonus fiir
das Jahr 2014 bei einer Anlagenlaufzeit von 20 Jahren dargestellt. Die mittlere
Vergiltung ergibt sich aus der im EEG festgelegten Hohe der Grund- und
Anfangsvergitung in Verbindung mit der standortabhangigen Laufzeit der
Anfangsvergitung. Die Anfangsvergltung erfolgt Gber eine Laufzeit zwischen
fiunf und 20 Jahren, wobei Standorte mit einer Standortqualitdt von bis zu
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82,5 % eine Anfangsvergltung Uber 20 Jahre erhalten. Standorte mit einer
Qualitat von 150 % erhalten Uber die Dauer von 5 Jahren die erhdhte
Anfangsvergiitung. Die Laufzeit der Anfangsverglitung Uber der
Standortqualitat ist Abbildung 2-1 zu entnehmen.

Durch den kontinuierlichen Ausbau der Erneuerbare Energien und dem daraus
resultierenden sinkenden Anteil konventioneller Kraftwerke, steigt die
Notwendigkeit Systemdienstleistungen nicht nur durch konventionelle
Kraftwerke und Pumpspeicherwerke bereitstellen zu lassen, sondern auch die
fluktuierenden Erneuerbare Energien in die Sicherstellung der Netzstabilitat
einzubinden. Seit dem 1. Januar 2012 ist die Erfiillung der in der ,Verordnung
zu Systemdienstleistungen durch Windenergieanlage” (SDLWindV) festgelegten
technischen Eigenschaften zur Bereitstellung von Systemdienstleistungen fir
Neuanlagen verpflichtend. Der mit der EEG-Novelle 2009 eingeflhrte
Systemdienstleistungsbonus dient der Deckung der durch die hdoheren
technischen Anforderungen entstehenden Mehrkosten sowie als Anreiz, auch
dltere Anlagen mit entsprechenden Kraftwerkseigenschaften nachzuristen.
Entsprechend dem EEG 2012 erhalten alle entsprechend ausgeriisteten WEA
die bis zum 31. Dezember 2014 in Betrieb genommen werden, die in Abbildung
8-3 dargestellte erhohte mittlere Verglitung inklusive des SDL-Bonus. Die
Auszahlung des SDL-Bonus erfolgt dabei iber die Dauer der Anfangsvergilitung.
Fiir dltere WEA, die nachtraglich zu SDL-fahigen Anlagen umgeristet werden,
wird der Bonus fir lediglich 5 Jahre gezahlt. In Abbildung 8-3 ist die Umriistung
alterer WEA nicht betrachtet, sondern nur die Kosten- bzw.
Vergltungssituation von Neuanlagen.

Die Kosten sowie die Verglitung im Rahmen von Repowering-Projekten sind in
der Abbildung 8-3 nicht beriicksichtigt. Bei Repowering-Projekten erfolgt
Ublicherweise der Ersatz der Altanlagen vor Ablauf der Lebensdauer, so dass
das Altprojekt einen monetaren Ausgleich erhalten muss, um einen Anreiz zum
vorzeitigen Abbau zu bieten. Diese Kosten sind in der Untersuchung zur
Kostensituation nicht abgebildet. Jedoch ist durch die EEG Novellierung zum
1.1.2012 die Leistungsbegrenzung einer Repowering-WEA entfallen, sodass
kleine leistungsschwache Anlagen durch sehr grole leistungsstarke WEA ersetzt
werden konnen. Somit kommen die leistungsstarken Repowering-WEA in den
Genuss des Repowering-Bonus fiir ihren gesamten Energieertrag, wodurch der
Eindruck starker Mitnahmeeffekte entsteht. Auf weitere Betrachtung des
Repowerings wird im Rahmen dieser Untersuchung allerdings verzichtet.

Der Vergleich der Kosten- mit den Verglitungskurven zeigt, dass bei Erhalt des
SDL-Bonus der Betrieb von Windenergieanlagen an Standorten mit einem
Energieertrag zwischen 77 % und 134 % des Referenzertrags im Mittel die
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erwartete Eigenkapitalrentabilitdt erreicht oder Uberschritten wird. Bei
Standorten auBerhalb dieses Bereichs muss eine geringere
Eigenkapitalrentabilitdt in Kauf genommen werden. Aufgrund der zum Teil
groRBen Standardabweichungen der erhobenen Daten ist es jedoch moglich,
dass einzelne Projekte mit niedrigen Investitionsnebenkosten und niedrigen
Betriebskosten auch an Schwachwindstandorten wirtschaftlich betrieben
werden kénnen. Wiirde der SDL-Bonus bereits zum 1. Januar 2014 entfallen, so
verringert sich der Bereich in dem im Mittel ein wirtschaftlicher Betrieb von
Windenergieanlagen moglich ist auf Standorte mit einer Qualitat zwischen 88 %
und 120% des Referenzertrages. Insbesondere an Standorten mit
Standortqualitaten unter 80 % steigt die Differenz zwischen Vergutungs- und
mittlerer Kostenkurve sehr stark an, sodass ein zukinftiger Ausbau an diesen
Standorten unter den derzeitigen Vergltungsbedingungen nur bei einer
besonders glinstigen Kostensituation moglich sein wird. Jedoch zeigen die zum
Teil groRen Standardabweichungen der erhobenen Daten, dass derart gilinstige
Kostensituationen in einigen Windenergieprojekten auftreten konnen. An sehr
windreichen Standorten (grofSer 120 % Standortqualitdt) besteht hingegen liber
das Instrument der Direktvermarktung die Moglichkeit hohere Erlése zu
erzielen, als durch den geringen Grundverglitungssatz entsprechend EEG 2012.
Somit kénnte an diesen Standorten Uber das Instrument der Direktvermarktung
abhangig von Vermarktungsmoglichkeiten am Strommarkt ein wirtschaftlicher
Betrieb auch zukiinftig moglich sein.

8.4. Analyse maligeblicher Einflussparameter auf die Ent-
wicklung der Stromgestehungskosten

Bei den in Kapitel 8.2 definierten Eingangsparametern handelt es sich um
mittlere Werte. Folglich bilden die in Kapitel 8.3 dargestellten
Stromgestehungskosten ebenfalls einen Durchschnittwert ab, von dem die
Stromgestehungskosten einzelner Projekte abweichen kénnen. Im Folgenden
werden nun einige bedeutsame Parameter, die die Kosten der Windenergie an
Land beeinflussen, nadher betrachtet. Hierzu gehoren beispielsweise die
Rohstoffkosten sowie die Kosten fiir Kapital. Andern sich diese Parameter auf
den unterschiedlichen Markten, so verandern sich folglich auch die
Eingangsparameter zur Berechnung der Stromgestehungskosten der
Windenergienutzung an Land. Die Auswirkungen die eine Anderung der
unterschiedlichen Eingangsparameter auf die gesamten
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Stromgestehungskosten hat, wird im Rahmen einer Sensitivitatsanalyse im
nachfolgenden Kapitel 9 beleuchtet.

8.4.1. Attraktivitat von Windenergieprojekten fiir Investoren

Die Attraktivitdit eines Windenergieprojektes hat Einfluss auf die
Investitionsentscheidungen von Geldgebern, sowohl im Bereich des Fremd- als
auch des Eigenkapitals. Die Attraktivitat, die zur Durchfiihrung eines
Windenergieprojektes notwendig ist, wird von der Investitionssicherheit, dem
Investitionsrisiko und der Renditeerwartung des Investors bestimmt. Eine
Darstellung der Struktur erfolgt in Abbildung 8-4. Die Erwartungen an die
Eigenkapitalrendite steigen mit zunehmendem Risiko. Auch die in den
Fremdkapitalzinsen enthaltenden Bankmargen steigen mit dem Risiko eines
Projekts, zudem sind die Zinssitze der Kredite der Kreditanstalt fir
Wiederaufbau (KfW), die zur Finanzierung von Windenergievorhaben genutzt
werden abhangig von Bonitat und Sicherheiten.

Investitions-
risiko
Investitions- Redite-
sicherheit erwartung

Attraktivitat
der
Investition

Abbildung 8-4: Attraktivitit eines Windenergieprojekts fiir Investoren

Die Investitionssicherheit wird zurzeit in Deutschland durch das System der
Festpreisvergitung im EEG gewadhrleistet. Die fest definierten Verglitungssatze
schaffen eine Planbarkeit der moglichen Einnahmen. Windenergieprojekte
zeichnen sich im Gegensatz zu Investitionen in konventionelle Kraftwerke durch
vergleichsweise hohe Investitionskosten und niedrige Betriebskosten aus. Dies
hat zur Folge, dass die Finanzierungszeiten bezogen auf die Lebensdauer der
WEA besonders lang sind. Finanzierungszeitraume von 15 Jahren bei einer
Lebensdauer von 20 Jahren sind heute (blich. Eine Verlangerung des
Finanzierungszeitraums von zwei bis drei Jahren wird bei schwieriger
Ertragslage von den finanzierenden Banken grundsatzlich als Sicherheit fur die
Refinanzierung des Fremdkapitals vorgesehen. Aus diesem Grund wird bei
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Windenergieprojekten allerdings bei der Auslegung der Finanzierung an der 15-
jahrigen  Finanzierungszeit festgehalten. Die derzeitige zweistufige
Ausgestaltung der EEG-Vergltung mit einer erhohten Anfangsvergiitung
verspricht Fremdkapitalgebern daher eine Sicherheit zur Befriedigung ihrer
Forderungen. Eine erhéhte Anfangsvergutung fihrt zu héheren Einnahmen am
Anfang der Finanzierungszeit. Gleichzeitig verursacht dieses System der
zweistufigen Vergiltung erhdhte EEG-Differenzkosten zu Beginn eines
Windenergieprojektes, da die EEG-Differenzkosten jahrlich berechnet werden
und nicht Uber die gesamte Lebensdauer von Windenergieprojekten. Die
aktuelle Diskussion um eine Anderung der EEG-Struktur muss somit immer vor
dem Hintergrund der Investitions- und Planungssicherheit von
Windenergieprojekten geflihrt werden. Die Investitions- und
Planungssicherheit von Windenergieprojekten unterscheidet sich aufgrund
hoher Investitionskosten mit vergleichsweise geringen Betriebskosten
grundlegend von der konventioneller Kraftwerksprojekte.

Der Investitionssicherheit gegenliber steht das Investitionsrisiko, welches
hauptsachlich durch das Ertragsrisiko definiert wird. Bei ausbleibenden oder
verringerten Energieertragen konnen die erwarteten Einnahmen nicht
generiert werden. Das Ertragsrisiko wird durch zwei Aspekte beeinflusst: zum
einen ist das Windangebot ein wichtiger Faktor, zum anderen hat die
technische Zuverlassigkeit der WEA grolRen Einfluss auf die tatsachlich

Technologie
| Langzeitbezug,
zeitl. Schwankungen

realisierbaren Energieertrage.

Ertragsrisiko

Windangebot

(Prognose)

Windfeld-
modellierung

| Leistungskennlinie
der WEA

Abbildung 8-5: Ertragsrisiko von Windenergieprojekten
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Das Windangebot wird mittels Windmessungen und anderen verfligbaren
Winddaten bewertet. Aus den darauf aufbauenden Windfeldmodellierungen
mit Langzeitkorrelationen in Verbindung mit der Leistungskennlinie der
betrachteten Windenergieanlage resultiert das Ergebnis der
Energieertragsprognose. Jeder Arbeitsschritt zur Erstellung der Prognose
unterliegt Unsicherheiten, die aufsummiert das Risiko bilden, dass die
prognostizierten Energieertragen nicht erreicht werden konnen. Typische
Unsicherheiten einer Energieertragsprognose liegen zwischen 12% und 20 %,
wobei auch Unsicherheiten tber 20 % keine Seltenheit sind.

Auf der Technologieseite spielt die Verfligbarkeit der Windenergieanlagen eine
Schlisselrolle. Sollte die Verfligbarkeit — verursacht zum Beispiel durch eine
fehleranfallige Anlage mit erhohtem Wartungsaufwand - geringer sein als
kalkuliert oder sollten durch extreme Wetterbedingungen haufige
Abschaltungen der Anlage notwendig werden, so kdnnen auch aus diesem
Grund die erwarteten Energieertrage nicht erzielt werden.

Neben der Investitionssicherheit und dem Investitionsrisiko ist die zu
erwartende Rendite ausschlaggebend fiir die Attraktivitat einer Investition. Je
geringer die Sicherheit und je héher das Risiko der Investition bewertet wird,
desto hoher wird die zu erwartende Rentabilitdt ausfallen missen, um eine
positive Investitionsentscheidung zu veranlassen.

8.4.2. Rohstoffpreise

Bei der Betrachtung von Stromgestehungskosten im Bereich der Windenergie
spielen die Rohstoffpreise und ihre Entwicklung eine weitere entscheidende
Rolle. Der Preis der Rohmaterialien hat beispielsweise einen erheblichen
Einfluss auf die Anlagenpreise (Hauptinvestitionskosten), welche wiederum
malgeblich die Stromgestehungskosten beeinflussen (vgl. Kapitel 9.1). Die
Materialkosten einer WEA machen ca. 50 % der Anlagenkosten aus, die
wiederum malfgeblich durch Stahl und Kupfer bestimmt werden [DCTI 2009].
Weiterhin haben die Rohstoffpreise auch einen erheblichen Einfluss auf die
Investitionsnebenkosten wie Fundament und Netzanbindung. Im Folgenden
wird die Preisentwicklung der fir die Produktion von Windenergieanlagen
wichtigsten Rohstoffgruppen (Stahl, Kupfer und Aluminium) betrachtet.

Entwicklung des Stahlpreises

Nach dem Einbruch des Stahlpreises, der 2008 durch die Finanz- und
Staatsschuldenkriese verursacht wurde, stiegen die Stahlpreise an der
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Londoner Metallbérse bis Mitte des Jahres 2011 auf Gber 600 USS pro Tonne
(Barkaufpreis) an. Seither sind wieder fallende Preise zu beobachten. Im Juli
2013 lagen die LME-Stahlpreise sogar kurzfristig bei unter 100 USS pro Tonne.
Seit diesem Tief lasst sich in den letzten Monaten eine leichte Erholung des
Stahlpreises beobachten [LME 2013].
1200
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Abbildung 8-6: Entwicklung der Stahlpreise zwischen April 2008 bis Juli 2013
[LME 2013]

Zuklnftig erwarten Experten einen Abbruch des langanhaltenden
Abwartstrends. Im vierten Quartal eines Jahres sinkt der Stahlpreis jedoch in
der Regel. Zu Beginn des Jahres 2014 wird ein Anstieg der Kosten fiir Stahl
erwartet, der durch eine erhohte Nachfrage nach einer lUber den Winter
gedrosselten Stahlproduktion begriindet ist [www.stahlpreise.eu]

Entwicklung des Kupferpreises

Der Kupferpreis hat wie der Stahlpreis durch die Finanz- und
Staatsschuldenkrise im Jahr 2008 einen Einbruch erfahren. Der Kupferpreis an
der Londoner Metallb6rse erholte sich binnen eines Jahres und erreichte ein
Niveau vergleichbar mit dem Preis vor der Finanz- und Staatsschuldenkrise. Im
weiteren Verlauf wurde der Vor-Krisen-Preis sogar (bertroffen. Seit Anfang
2011 zeigt der Kupferpreis eine leicht fallende Tendenz und erreicht aktuell ein
Niveau um 7000 USS pro Tonne.

Fiir die zukinftige Entwicklung des Kupferpreises ist einerseits der sich
abzeichnende Zuwachs auf der Angebotsseite ausschlaggebend, andererseits
die steigende Nachfrage in China, die etwa 40% der weltweiten
Kupfernachfrage verursacht. Fiir die ndchsten Monate wird eine Fortsetzung
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der volatilen Seitwartsbewegung des Kupferpreises erwartet. [www.rohstoff-
welt.de]
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Abbildung 8-7: Entwicklung der Kupferpreise zwischen Januar 2007 bis Juli 2013
[LME 2013]

Entwicklung des Aluminiumpreises

Auch auf dem Aluminiummarkt sind die Preise an der Londoner Metallbérse
Mitte 2008 als Reaktion auf die Finanz- und Staatsschuldenkriese erheblich
gesunken. Bis Mai 2011 folgte eine Erholung auf einen Preis vergleichbar mit
dem Stand im Jahr 2007. Seither sinken die Preise wieder und liegen aktuell bei
etwa 1750 USS pro Tonne.
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Abbildung 8-8: Entwicklung der Aluminiumpreise zwischen Januar 2007 bis
Juli 2013 [LME 2013]

Mitte 2013 wurden die Aluminiumpreis-Prognosen fiir das kommende Jahr
aufgrund des Nachfrageriickgangs in China gesenkt. Zudem wird auf dem
Aluminiummarkt fir 2014 erneut ein Produktionsiiberschuss prognostiziert.
[www.dowjones-metals.de]

Insgesamt zeigt sich, dass eine langfristige Prognose der zukiinftigen
Entwicklung der Rohstoffpreise schwierig ist. Mit den Rohstoffpreisen
schwanken auch die Herstellungskosten von  Windenergieanlagen,
Fundamenten, Netzanbindung etc.

8.4.3. Fremdkapitalzinsen

Die hohen Investitionskosten von Windenergieprojekten in Kombination mit
einem Fremdkapitalanteil von durchschnittlich 78 % fiihren zu relativ hohen
Finanzierungskosten. Die tatsdchliche Hohe der Finanzierungskosten hangt
unter anderem vom Fremdkapitalzins ab, der im Folgenden betrachtet wird. In
Kapitel 9.4 wird zudem das AusmaB der Abhdngigkeit der Strom-
gestehungskosten vom Fremdkapitalzins im Rahmen einer Sensitivitatsanalyse
naher beleuchtet.
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Der Leitzinssatz, der seit Beginn des Jahres 2008 bei 1 bis 1,5 % lag, ist Mitte
2012 erneut gesunken und befindet sich aktuell® auf einem historischen Tief
von 0,5 %. Auch wenn die EZB fiir die nahe Zukunft weiterhin einen niedrigen
Leitzins ankindigt, zeigt der Verlauf der Zinskurve in Abbildung 8-6, dass bei
verbesserter, stabilisierter Wirtschaftslage mit einem Anstieg des Leitzinses zur
rechnen ist.

L
7,00% —Leitzinssatz

—KfW-Programm mit Laufzeit von 10 Jahren
——KfW-Programm mit Laufzeit von 20 Jahren
6,00%

- H:h:

4,00%
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0,00%
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Abbildung 8-6: Leitzinssatz der EZB und effektiver Endkreditnehmerzinssatz inkl.
liblicher Bankenmarge verschiedener fiir Windenergieprojekte
genutzter KfW-Kredite[BLB 2013]

Die von den Fremdkapitalgebern tatsachlich verlangten Fremdkapitalzinsen
orientieren sich am Leitzins, allerdings ist die Steuerungsfahigkeit der EZB
aufgrund des historischen Tiefs begrenzt. In Abbildung 8-6 sind
durchschnittliche Zinsraten fir Kredite der KfW-Programme mit Laufzeiten von
zehn bzw. 20Jahren dargestellt, die (blicherweise zur Finanzierung von
Windenergieprojekten beansprucht werden. Die aktuellen Entwicklungen der
Zinssatze der betrachten KfW-Kredite zeigen allerdings trotz des auf
historischem Tiefstand verbleibenden Leitzinses eine steigende Tendenz seit
September 2012.

? Stand September 2013
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Ergebnis der Datenerhebung aus der Befragung Planungsunternehmen von
Windenergieprojekten ist ein durchschnittlicher Fremdkapitalzinssatz von
3,8 %. Der durchschnittliche KfW-Zinssatz der betrachteten Programme
zwischen Anfang 2009 und heute liegt bei 3,36 % bzw. 3,86 % abhangig von der
Laufzeit. Dabei wird eine tibliche Bankmarge von ca. 1,3 % zugrunde gelegt [BLB
2013]. Die Betrachtung des Leitzinssatzes und der aktuellen KfW-Zinssatze
zeigen derzeit eine gegenldufige Entwicklung. Es wird jedoch deutlich, dass
besonders bei einem Anstieg des Leitzinses der aktuelle Aufwartstrend der
KfW-Zinssatze fortgesetzt werden konnte.
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9. Sensitivitdtsanalyse der Stromgestehungskosten
fiir Strom aus Windenergie

Im Rahmen der Sensitivitdatsanalysen soll aufgezeigt werden, welchen Einfluss
die Anderung bestimmter Eingangsparameter auf die Stromgestehungskosten
hat. Die ermittelten Stromgestehungskosten entsprechend Kapitel 8.3 basieren
auf durchschnittlichen Kosten, die bei einer Analyse verschiedener zwischen
2009 und 2013 errichteter Windparkprojekte ermittelt wurden. Durch die
Sensitivitdtsanalyse  soll  aufgezeigt werden, welche Auswirkungen
Abweichungen bei den Eingangsparameter auf die Stromgestehungskosten
haben. Hierzu werden in diesem Kapitel die Hauptinvestitionskosten, die
Investitionsnebenkosten, die Betriebskosten sowie die Fremdkapitalzinsen
sowie die zu erwartende Eigenkapitalrendite variiert.

9.1. Variation der Hauptinvestitionskosten

Die Hauptinvestitionskosten, die abhdngig von der Standortqualitdt zwischen
73 % und 78 % der Gesamtinvestition ausmachen, hdngen hauptsachlich von
den Rohstoffpreisen ab. Wie in Kapitel 8.4.2 erlautert, unterliegen die
Rohstoffpreise standigen Schwankungen aufgrund Angebot und Nachfrage auf
den internationalen Markten.

In Abbildung 9-1 ist die Verdanderung der Stromgestehungskosten aufgrund
einer Schwankung der Hauptinvestitionskosten um 10 % dargestellt. Im Mittel
flihrt eine entsprechende Schwankung der Hauptinvestitionskosten zu einer
durchschnittlichen Verdanderung der Stromgestehungskosten von 4,7 %.
Allerdings sind die Auswirkungen stark abhangig von der Standortqualitat (vgl.
Abbildung 9-2). Wahrend an windschwachen Standorten die Auswirkungen
einer Variation der Hauptinvestitionskosten von +- 10% zu einer Steigerung
bzw. Reduzierung der Stromgestehungskosten von ca. 6 % fiihren (60 %
Standort), ergeben sich an windstarken Standorten (150 % Standort) lediglich
Schwankungen der Stromgestehungskosten um 4 %.
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Abbildung 9-1: Erh6hung bzw. Senkung der Hauptinvestitionskosten um 10 %
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Abbildung 9-2: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten in Abhingigkeit
von der Standortqualitdt, die durch eine Erh6hung bzw. Senkung
der Hauptinvestitionskosten um 10 % verursacht wird

9.2. Variation der Investitionsnebenkosten

Die Variation der Investitionsnebenkosten wirkt sich - wie bereits die Anderung
der Hauptinvestitionskosten - auf die Gesamtinvestitionskosten aus. Jedoch
liegt der Anteil der Investitionsnebenkosten nur bei 22 % bis 27 % der
Gesamtinvestitionskosten eines Windenergieprojektes. In Abbildung 9-3 sind
die Auswirkung einer Steigerung bzw. Senkung der Investitionsnebenkosten um
jeweils 10 % auf die Stromgestehungskosten dargestellt. Die Auswirkung auf die
Stromgestehungskosten fallt mit durchschnittlich etwa 1,5 % deutlich geringer
aus, als bei einer Variation der Hauptinvestitionskosten um jeweils 10 %. Dies
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ist dadurch begriindet, dass der Anteil der Investitionsnebenkosten an der
Gesamtinvestition deutlich geringer ausfillt, als der Anteil der Hauptinvestition.
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Abbildung 9-3: Erhdhung bzw. Senkung der Investitionsnebenkosten um 10 %

Die Betrachtung der prozentualen Anderung der Stromgestehungskosten in
Bezug zur Standortqualitat zeigt kaum eine Veranderung (Abbildung 9-4). Der
Grund hierfir liegt in der — in Bezug auf die Gesamtinvestitionskosten nur sehr
geringen - Veranderung der Investitionsnebenkosten um nur 10%. Da die
Investitionsnebenkosten nur 22% bis 27% der Gesamtinvestitionskosten
ausmachen, bewirkt eine Anderung der Investitionskosten um 10 % lediglich
eine Veranderung der Gesamtinvestitionskosten um 2,5 % bis 3,0 %.

2,0% B Steigerungin % M Senkung in %
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1,0%
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Anderung der StGK
[%]
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2
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Abbildung 9-4: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten nach
Standortqualitdt, die durch Erhéhung bzw. Senkung der
Investitionsnebenkosten um 10 % verursacht wird
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9.3. Variation der Betriebskosten

Die Variation der Betriebskosten um 10 % zeigt hingegen deutliche
Auswirkungen auf die Stromgestehungskosten (Abbildung 9-5).
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Abbildung 9-5: Erhohung bzw. Senkung der Betriebskosten um 10 %

Die Darstellung der prozentualen Anderung der Stromgestehungskosten, die
durch eine Steigerung bzw. Senkung der Betriebskosten um 10 % verursacht
werden, zeigt deutlich, dass die Auswirkungen mit steigender Standortqualitat
zunehmen. Die Anderungen reichen dabei von 2,9 % fiir Standorte mit einer
Qualitdt von 60% bezogen auf den Referenzstandort bis zu 4,7 % bei
Standorten mit einer Qualitat von 150 %.
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Abbildung 9-6: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten nach
Standortqualitat, die durch eine Erhohung bzw. Senkung der
Betriebskosten um 10 % verursacht wird
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9.4. Variation der Fremdkapitalzinsen

Eine Erhohung des Fremdkapitalzinssatzes auf 5,0 % sowie ein Absenken auf
3,0 % zeigt ebenfalls starke Auswirkungen auf die Stromgestehungskosten. Eine
Steigerung des Fremdkapitalzinses auf 5 % entspricht dabei einem Wert, der
Ende des Jahres 2010 noch als Fremdkapitalzinssatz fir Windenergieprojekte
bestatigt wurde [Rehfeldt et al. 2011]. Diese Erhéhung flihrt zu durchschnittlich
etwa um 4% erhohten Stromgestehungskosten. Die Senkung des
Fremdkapitalzinssatz auf ein Niveau von 3 % lasst die Stromgestehungskosten
um durchschnittlich 2,6 % sinken (vgl. Abbildung 9-7).
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Abbildung 9-7: Erhohung des Fremdkapitalzinssatzes von 3,8 % auf 5,0 % sowie
Senkung auf 3,0 %

Die prozentuale Auswirkung der Anderung des Fremdkapitalzinses auf die
Stromgestehungskosten ist in Abbildung 9-8 dargestellt. Deutlich wird, dass die
Anderung des Fremdkapitalzinses eine stirkere Auswirkung auf Standorte mit
geringer Standortqualitat hat als auf windhoffigere Standorte. An einem 60 %-
Standort verursacht die Steigerung des Fremdkapitalzinses eine Erhéhung der
Stromgestehungskosten um 5 %, am 150 %-Standort nur um 3,4 %.
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Abbildung 9-8: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten nach
Standortqualitat, die durch Erhohung bzw. Senkung des
Fremdkapitalzinses der Ausgangsvariante (3,8 %) um 1,2 bzw.
0,8 Prozentpunkte verursacht wird

9.5. Variation der Eigenkapitalrentabilitat

In der Ausgangsvariante (vgl. Kapitel 8.3) wurde die geplante
Eigenkapitalrentabilitdt (EKR) abhangig von der Standortqualitdt zwischen
8,75% und 11 % festgelegt, wobei an windschwacheren Standorten eine
geringere Eigenkapitalrentabilitdit vorgesehen wurde als an windstarkeren
Standorten. Hierdurch sollte ein Anreiz zur Planung windhoffiger Standorte
gegeben werden. Im Rahmen einer Sensitivitatsanalyse werden in Abbildung
9-9 die Auswirkungen einer Erhéhung bzw. Senkung der Eigenkapitalrentabilitat
um jeweils 10% auf die Stromgestehungskosten dargestellt. Bei dieser
Variation der Eigenkapitalrentabilitdt ergibt sich eine durchschnittliche

Anderung der Stromgestehungskosten von 1,6 %.
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Abbildung 9-9: Erh6hung bzw. Senkung der Eigenkapitalrentabilitat um 10 %

Die Betrachtung der prozentualen Anderung (ber die verschiedenen
Standortqualitdten, die in Abbildung 9-10 dargestellt ist, zeigt, dass eine
Anderung der Eigenkapitalrentabilitit  stirkere  Auswirkungen  auf
windschwachere Standorte aufweist. An einem 60 %-Standort fihrt eine
Erhdhung bzw. Senkung der Eigenkapitalrentabilitit zu einer Anderung der
Stromgestehungskosten um 1,9%. An einem 150 %-Standort fihrt diese
Schwankung der Eigenkapitalrentabilitit zu einer Anderung der
Stromgestehungskosten von lediglich 1,5 %.
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Abbildung 9-10: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten nach
Standortqualitdt, die durch Erhéhung bzw. Senkung der
Eigenkapitalrentabilitdt um 10 % verursacht wird

Bei der Berechnung der Stromgestehungskosten in der Ausgangsvariante (vgl.
Kapitel 8.8) steigt die Eigenkapitalrentabilitdat mit der Standortqualitdt, um die
Bebauung guter Standorte attraktiver zu machen. Die Eigenkapitalrentabilitat
variiert somit in der Ausgangsvariante zwischen 8,75 % an 60 %-Standorten und
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11% an 150 %-Standorten. Nachfolgend wird untersucht, wie sich die
Stromgestehungskosten bei einer Verringerung bzw. einer ganzlichen
Aufhebung dieses Anreizes verhalten. In Tabelle 9-1 sind einerseits die
Eigenkapitalrentabilitdt der Ausgangsvariante und andererseits die beiden zu
untersuchenden Varianten Uber der Standortqualitdt aufgetragen. Um den
Anreiz abzumildern wurde in der ersten Variante (dritte Zeile in Tabelle 9-1) die
Steigerung der Eigenkapitalrentabilitat gegenliber dem Ausgangsfall halbiert. In
der zweiten Variante (vierte Zeile in Tabelle 9-1) wurde die
Eigenkapitalrentabilitdt Uber alle Standortqualititen mit 8,75 % konstant
gehalten.

Tabelle 9-1: Eigenkapitalrentabilitit bei verringertem bzw. aufgehobenem Anreiz
zur Bebauung windhoéffiger Standorte

100% 110% 120% 130% 140% 150%

Standortqualitat 60% ‘ 70% ‘ 80% 90%
Ausgangsvariante
EKR-Steigerung um

E),zs 3 jeglo % - 10,00%
EKR Steigerung um
0,125 %

10,25%{10,50% | 10,75% | 11,00%

8,75% | 8,88% | 9,00% | 9,13% | 9,25% | 9,38% | 9,50% | 9,63% | 9,75% | 9,88%

keine Steigerung
der EKR

8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75% | 8,75%

Die durchschnittliche Reduzierung der Stromgestehungskosten, die bei einer
Verminderung der Eigenkapitalrentabilitdit entsteht, betrdagt 0,9 %. Bei
ganzlicher Aufhebung des Anreizes zur Bebauung windhoffiger Standorte, in
dem die Eigenkapitalrentabilitat fur alle Standortqualitaten bei 8,75 % konstant
angenommen wird, ergibt sich eine durchschnittliche Senkung der
Stromgestehungskosten um 1,7%. Die veranderten Kurven der
Stromgestehungskosten sind in Abbildung 9-11 dargestellt.
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Abbildung 9-11: Sensibilitatsanalyse - Reduzierung des Anreizes zur Bebauung
windhoffiger Standorte

Die in Abbildung 9-12 je Standortqualitat ausgewiesene prozentuale Senkung
der Stromgestehungskosten zeigt deutlich, dass sich die Reduzierung des
Anreizes zur Bebauung guter Standorte starker auswirkt, je besser die
Standortqualitat ist. An einem 150 %-Standort werden die
Stromgestehungskosten bei einer Reduzierung des Anreizsystems gegentber
dem Ausgangsfall um 1,5 % gemindert. Verzichtet man ganzlich auf diesen
Anreiz und fihrt eine Uber die Standortqualitdit konstante
Eigenkapitalrentabilitat von 8,75% ein, so werden die Stromgestehungskosten
an einem 150 %-Standort um 3,0 % vermindert.

B Senkung in % (einheiliche EKR) B Senkung in % (leichte Steigerung der EKR)

0,0%
-0,5%
-1,0%
-1,5%
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Abbildung 9-12: Prozentuale Anderung der Stromgestehungskosten in Abhingigkeit
von der Standortqualitdt bei einer Verminderung bzw. Aufhebung
des Anreizes zur Bebauung windhoffiger Standorte
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10. Schlussfolgerung

Bei den Stromgestehungskosten der Windenergie an Land handelt es sich um
die glinstigsten unter den Erneuerbaren Energien. Trotzdem ist es in den
letzten zwei Jahren gelungen, die mittleren Stromgestehungskosten nochmals
zu reduzieren, wobei insbesondere an Schwachwindstandorten die Kosten-
senkung besonders groR ausgefallen ist wie nachfolgend beschrieben wird.
Wesentlicher Treiber war und ist die Optimierung der Anlagentechnologie, aber
auch im Bereich der Investitionsnebenkosten und der Betriebskosten gibt es
noch Kostensenkungspotenzial. Hersteller, Betreiber und Projektierer von WEA
arbeiten an der ErschlieBung weiterer Kostensenkungspotenziale, die allerdings
aufgrund der Technologiereife und der begrenzten Skaleneffekte nicht mehr in
dem Tempo der letzten 10 bis 20 Jahre absehbar sind. Durch die Beseitigung
administrativer Hemmnisse insbesondere in Bezug auf die Hohen von WEA
kdnnen bereits erreichte technologische Optimierungen auch an windstarken
Standorten besser zur Anwendung kommen und Kosten weiter sinken.

130 —+=Stromgstehungskosten (2012)

124,8

120 =de=Stromgstehungskosten (2010)
inflationsbereinigt

110 Stromgstehungskosten (2010)

100

20

80

70

60 64,7

62,5

Stromgestehungskosten / Vergltung [€/MWh]

50

40
60% 70% 80% 90% 100% 110% 120% 130% 140% 150%
Standortqualitat

Abbildung 10-1: Stromgestehungskosten der Jahre 2012 und 2010 im Vergleich
(absolut und inflationsbereinigt in Euro-Werten von 2012) [Rehfeldt
et al. 2011]

In Abbildung 10-1 sind die mittleren Stromgestehungskosten im Jahr 2012 in
den Vergleich zu den mittleren Kosten im Jahr 2010 gesetzt. Neben einer
inflationsbereinigten Darstellung der Stromgestehungskosten aus dem Jahr
2010 (dunkelgrin in Euro-Werten von 2012) sind auch die absoluten Werte
dargestellt [Rehfeldt, et al. 2011].
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Aus dieser Abbildung wird deutlich, dass an Standorten mit einer Qualitdt von
60 % bis 90% des Referenzertrages die Stromgestehungskosten in den
vergangen Jahren absolut um etwa 6,8 % pro Jahr gesunken sind. Betrachtet
man die inflationsbereinigten Werte von 2010, so ergibt sich eine
Kostenreduktion von im Durchschnitt ca. 11 %. An windstarkeren Standorten
(iber 100%) werden mit steigender Standortqualitdt geringere
Kostenreduktionen erreicht. An einem 150 % -Standort konnte seit 2010 keine
Reduktion der absoluten Kosten festgestellt werden. Bei einem Vergleich der
inflationsbereinigten Werte ergibt sich allerdings auch bei dieser
Standortqualitat eine Kostenreduktion um 5,2 %.

Die Kostensenkungen an Standorten mit geringer Windhoffigkeit sind in der
zunehmenden Entwicklung sogenannter Schwachwindanlagen begriindet.
Diese WEA mit einer - bezogen auf die Anlagenleistung - relativ groRen
Rotorkreisflaiche und Nabenhohe sind speziell fir windschwache Regionen
zertifiziert. Der Einsatz dieser Anlagentechnologie in windstarken Gebieten war
daher bisher nicht moglich. Diese technischen Entwicklungen zeigen jedoch,
dass erhebliche Kostensenkungspotenziale bei einer standortspezifischen
Anlagenauslegung erreicht werden konnten, die zu einer Reduktion der
Stromgestehungskosten flhrten. Ein Vergleich der spezifischen Kosten der WEA
(Kapitel 5.3) hat ergeben, dass seit 2008 aufgrund dieser technischen
Entwicklung die spezifischen Anlagenkosten in €/m? Rotorkreisfliche um ca.
15 % reduziert werden konnten.

Die Optimierung von WEA (z.B. im Bereich der Rotorblatter, durch eine
Gewichtsreduktion aufgrund der Verwendung entsprechend hochfester,
leichter Materialien oder durch die Erhéhung der Zuverlassigkeit der WEA) kann
zu Effizienzsteigerungen im Prozentbereich flhren. Diese Entwicklungen sind
insbesondere vor dem Hintergrund der zunehmenden internationalen

Konkurrenz von groRer Bedeutung flir den Wirtschaftsstandort Deutschland.

Bei den Investitionsnebenkosten konnte aufgrund des Einsatzes immer
grofRerer, leistungsstarkerer WEA seit der letzten Kostenanalyse im Jahr 2010
eine leichte Reduktion der spezifischen Investitionsnebenkosten in €/kW
festgestellt werden (vgl. Kapitel 6.3).

Die Betriebskosten sind gepragt von personalintensiven Leistungen (z.B.
Wartung, Reparatur und Betriebsfiihrung), die Ublichen Preissteigerungen
unterliegen. Jedoch weisen die Analysen der letzten Jahre bei spezifischer
Betrachtung in €/kW eine kontinuierliche Kostenreduktion auf (vgl. Kapitel 7.4),
die auch auf die Errichtung immer groferer, leistungsstarkerer WEA

zurlickgefihrt werden kann.
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Investitionsnebenkosten als auch die Betriebskosten variieren dhnlich wie die
Hauptinvestitionskosten standortspezifisch relativ stark. So weisen die
erhobenen Daten bei den Investitionsnebenkosten eine Standardabweichung
von 39,6 %, bei den Betriebskosten in der ersten Dekade von 24,9 % und in der
zweiten Dekade von 34,0 % auf. Bei der Betrachtung der Stromgestehungs-
kosten muss daher bericksichtigt werden, dass es sich um mittlere Werte
handelt, die bei unterschiedlichen Windenergieprojekten aufgrund der
standortspezifischen Kostensituation zum Teil groBen Schwankungen
unterliegen.

Neben der rein technischen Entwicklung sind seit der Untersuchung der
Kostensituation im Jahr 2010 insbesondere die Kapitalkosten aufgrund des
momentan historisch niedrigen Leitzinses gesunken (vgl. Kapitel 8.4.3). Allein
die Entwicklung des Fremdkapitalzinses seit 2010 hat zu eine Reduktion der
Stromgestehungskosten von durchschnittlich 4% gefihrt, wobei die
Auswirkungen der Anderung des Fremdkapitalzinses auf die Stromgestehungs-
kosten bei windschwachen Standorten noch deutlich hoher ausfallen (vgl.
Kapitel 9.4). Vor dem Hintergrund dieser Entwicklung muss festgestellt werden,
dass eine weitere Reduzierung der Fremdkapitalkosten nicht zu erwarten ist.
Der Leitzins der EZB lag im September 2013 bei 0,5 % und ist Anfang November
2013 auf 0,25 % gesunken, sodass eine weitere Senkung des Leitzinses (von der
momentan nicht auszugehen ist) kaum noch einen Effekt auf den
Fremdkapitalzins fliir Windenergieprojekte hatte (vgl. Kapitel 8.4.3). Die
wahrscheinlichere Variante einer Zinssteigerung hingegen, wiirde zu einem
Anstieg der Stromgestehungskosten fiir WEA flihren. Betrachtet man die
Zinssatze der fur Windenergieprojekte genutzten KFW-Programme, so ist
mittlerweile bereits eine Steigerung festzustellen. In 2009 lagen die Zinssatze
flr KFW-Programme mit 10 jahriger Laufzeit bei 5,8 %, sanken anschlieBend auf
3,4 % im Jahr 2010 und stiegen in 2011 wieder auf 4,5 % an. Der Tiefstwert
wurde Ende 2012 mit etwa 2,0 % erreicht und ist seit diesem Zeitpunkt wieder
auf Uber 3,0 % angestiegen (vgl. Kapitel 8.4.3).

Schwankungen bzw. Steigerungen insbesondere bei den Fremdkapitalkosten
mussen daher zukiinftig durch Kostensenkungspotenziale in anderen Bereichen
kompensiert werden. Bei der technischen Optimierung der WEA, den
Investitionsnebenkosten und auch bei den Betriebskosten sind
Kostensenkungspotenziale erreichbar. Ein grofRes Kostensenkungspotenzial
konnte in den letzten Jahren bei der standortspezifischen Auslegung von WEA
in windschwacheren Regionen festgestellt werden. Durch die Entwicklung
sogenannter Schwachwindanlagen mit grofen Rotorkreisflichen bezogen auf
die installierte Leistung und grofRen Nabenhohen ist es gelungen fiir Standorte
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mit geringerem Windpotenzial die Stromgestehungskosten deutlich zu senken.
Wenn es gelingt auch an windhoffigeren Standorten eine entsprechende
Anlagenauslegung umzusetzen, dann kénnten auch in diesen Regionen weitere
Kostensenkungspotenziale entstehen. Jedoch stehen dieser
standortspezifischen Anlagenauslegung viele administrative Hemmnisse
gegeniiber. So ist insbesondere im norddeutschen Raum die Bereitschaft der
Genehmigungsbehérden WEA mit groRen Gesamthohen zuzulassen sehr
begrenzt. Deutlich wird diese Situation bei einem Vergleich der
durchschnittlichen Gesamthéhen der in den verschiedenen Bundesldandern
errichteten WEA [Rehfeldt et al. 2013]. Wahrend die im ersten Halbjahr 2013
errichteten WEA in den Bundeslandern Rheinland-Pfalz, Hessen und Bayern
durchschnittliche Gesamthoéhen zwischen 180 und 200 m aufwiesen, lagen die
durchschnittlichen Gesamthohen in den Bundeslandern Schleswig-Holstein,
Mecklenburg-Vorpommern, Brandenburg und Nordrhein-Westfalen nur
zwischen 120 und 160 m. Die Genehmigung von WEA mit groRen Gesamthdhen
ist jedoch eine Grundvoraussetzung, um zukiinftig nennenswerte
Kostensenkungspotenziale auch in diesen Regionen mit Hilfe
standortspezifischer Anlagenauslegung zu erreichen.
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