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DIE BEDEUTUNG DER WIND-

ENERGIE IN DER PHASE II
DER ENERGIEWENDE

Die erneuerbaren Energien, allen voraus die Windenergie,
sind zu einem wesentlichen Bestandteil der Energieversorgung
geworden. Im vergangenen Jahr wurde ein neuer Meilenstein
der Transformation des Energieversorgungssystems erreicht:
Mit mehr als 30 Prozent des Bruttostromverbrauchs lieferten
die erneuerbaren Energien mehr Energie als die konventio-
nellen Atom- und Braunkohlekraftwerke.
trug mit mehr als 80 TWh zu 12,4 Prozent der deutschen
Bruttostromerzeugung bei. Die Besonderheit der letzten beiden

Die Windenergie

Jahre ist jedoch die Tatsache, dass es mehrere Tage gegeben
hat, bei der die eingespeiste Leistung aus Wind und Sonne die
konventionelle Leistung bei weitem Ubertraf und Situationen
mit weniger als 20 GW konventioneller Leistung am Netz keine
Seltenheit mehr bedeuten. Auf der anderen Seite flihrten diese
Situationen regelméaBig zu negativen Strompreisen — bedingt
durch die mangelnde Flexibilitat des Systems. Diese Entwick-
lung stellt neue Herausforderungen an das gesamte Energie-
versorgungssystem, die Rolle der Erneuerbaren Energien und
besonders der Windenergie bzgl. Versorgungssicherheit und
Wirtschaftlichkeit.

Die zentrale Aufgabe der jetzigen Phase bei der Transformation
des Energiesystems ist die Kopplung der Sektoren Strom, Warme
und Verkehr. Sie schafft nicht nur mehr Flexibilitat im Strom-
sektor, sondern sorgt fir eine nachhaltige CO,-Reduktion bei
der Warme und der Mobilitat. Auf der anderen Seite bedeutet
die Sektorkopplung eine drastische Erhohung der bendtigten
elektrischen Energie. Die Windenergie — on- und offshore —
nimmt hier eine SchlUsselrolle ein, da durch die Charakteristik
der Einspeisung und die hohe Verfligbarkeit ein GroBteil des
bendtigten Stroms von ihr gedeckt werden kann.

Dem entgegen stehen die geplanten jahrlichen Zubauraten
flr Wind- und Sonnenenergie im Rahmen des EEG 2017. Der
Ausbaupfad fir Windenergie an Land sieht einen jahrlichen
Brutto-Zubau von 2800 MW in den Jahren 2017 bis 2019
sowie jeweils 2900 MW pro Jahr ab 2020 vor. Der Brutto-
Zubau erfasst alle Neuanlagen, auch wenn diese ausgediente
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Altanlagen ersetzen. Fir die Offshore-Windenergie ist das Ziel
bis 2030 eine installierte Leistung von 15 GW zu erreichen und
die Photovoltaik ist mit 600 MW pro Jahr ebenfalls gedeckelt.
Diese Zubauraten sind bei weitem nicht geeignet, die Sektor-
kopplung klimafreundlich zu gestalten.

Um die erfolgreich begonnene Transformation des Energiesys-
tems nicht in eine Sackgasse zu steuern, sind weitere Anstren-
gungen beim Ausbau der Windenergie onshore und offshore
zu unternehmen. Die Technologieentwicklung ist so voranzu-
treiben, dass Windenergieanlagen bezlglich Stromgestehungs-
kosten und Systemsicherheit eine Stltze des Energiesystems
darstellen. Hier sind Forschung und Entwicklung weiterhin ge-
fragt um Deutschland als Vorreiter der Technologieentwicklung
flr eine saubere, nachhaltige Energieversorgung zu starken.

Der Windenergie Report Deutschland spiegelt einmal jahrlich
den aktuellen Stand mit einer Vielzahl von Zahlen und Fakten
wieder. Weitere, kurzfristiger aktualisierte Informationen sind
darlber hinaus auf der Webseite www.windmonitor.de zu
finden. Der Windenergie Report erscheint im Rahmen des vom
Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie geforderten Vor-
habens »Windenergie-Informations-Daten-Pool — WinD-Pool«.

M < ? a
Prof. Dr. Kurt Rohrig
Stellv. Institutsleiter

Fraunhofer IWES Kassel

Prof. Dr. Clemens Hoffmann
Institutsleiter Fraunhofer IWES
Kassel






EXECUTIVE SUMMARY

Hoher Zubau, schwacher Wind. In Deutschland wurde
mit 4,4 GW onshore und 0,8 GW offshore wieder ein sehr
starker Ausbau der Windenergie erreicht. Damit liegt die Ge-
samtleistung der Windanlagen jetzt bei 50 GW.

Strommix. Der Anteil der Windenergie an der Stromer-
zeugung von 12 Prozent konnte wegen eines schwacheren
Windjahrs gegentiber dem Vorjahr nicht gesteigert werden. Die
Minderertrage durch schlechtere Windbedingungen wurden
durch die voll jahreswirksame Einspeisung der 2015 installierten
Offshore-Windparks kompensiert. Die erneuerbaren Energien
haben mit 188 TWh einen Anteil von 29 Prozent an der Brutto-
stromerzeugung.

Die Stichtagsregelung des EEG 2017 hat dazu geflihrt, dass
zahlreiche Genehmigungsverfahren fir Windprojekte noch
2016 zum Abschluss gebracht wurden. Zum Jahresende sind
Projekte mit insgesamt 7,5 GW fUr eine geplante Inbetriebnah-
me in 2017/18 genehmigt.

Netzintegration. Die Versorgungsqualitat blieb auch in
2015 auf dem konstant hohen Niveau der Vorjahre. Der
Anteil der abgeregelten Windenergie an der gesamten
Windstromproduktion lag im Jahr 2015 bei 5,2 Prozent
und hat sich damit im Vergleich zu 2014 mehr als verdop-
pelt. Die hierfir entstandenen Entschadigungsanspriche
werden auf 487 Mio € geschatzt. Der Borsenpreis sank
am 8. Mai 2016 um 12.00 Uhr auf das Jahresminimum
von -13 ct/kWh. An diesem sonnig-windigen Rekord-Tag
wurden um 13.00 Uhr etwa 86 Prozent des Strombedarfs
durch erneuerbare Energien gedeckt.

Beim Netzausbau wurden der Netzentwicklungsplan

(NEP 2030) und der
(O-NEP 2025) von den Ubertragungsnetzbetreibern vorge-
legt. Die SuedLink-HGU-Verbindungen sollen vollstandig

als Erdkabel ausgefiihrt werden. Fur die Nordsee sind vier

Offshore-Netzentwicklungsplan

Netzanbindungen mit insgesamt 2048 MW sowie drei
Netzanbindungen mit 735 MW in der Ostsee geplant.
Onshore. An Land wurden in 2016 insgesamt 1550 WEA mit
einer Leistung von 4394 MW installiert. Gleichzeitig erfolgte ein
Ruckbau von 242 WEA bzw. 262 MW Nennleistung. Fast zwei
Drittel der neu installierten WEA hatten eine Leistung von 3 MW
oder mehr. Die durchschnittliche Leistung lag bei 2,83 MW, der
Rotordurchmesser bei 109 m und die Nabenhdéhe bei 127 m.
Gegenlber dem langjahrigen Mittel und insbesondere im
Vergleich zu 2015 waren die Windbedingungen und Ertrage
in 2016 unterdurchschnittlich. Der Windpark Deutschland
erreichte durchschnittlich 1553 Volllaststunden. Fir die in 2016
neu errichteten WEA werden im langjahrigen Mittel dagegen
2721 Volllaststunden erwartet.

Offshore. In deutschen Gewassern gingen 156 Offshore-
Windenergieanlagen mit 818 MW Leistung in 2016 ganz oder
teilweise in Betrieb. Dies betrifft die Projekte Gode Wind | +11 so-
wie Sandbank. Somit befinden sich zum Jahresende insgesamt
4089 MW Offshore-Windleistung in Nord- und Ostsee in Betrieb.
Die Einspeisung dieser Anlagen lag in 2016 bei 11,9 TWh.
Weltweit waren Ende 2016 rund 14 100 MW in Betrieb, da-
von etwa 12 400 MW in Europa. Mit der Inbetriebnahme des
30 MW-Windpark »Block Island« vor der Ostkulste der USA
begann dort die Nutzung der Offshore-Windenergie in energie-
wirtschaftlicher GréBenordnung.

Installierte Leistung kumuliert MW 41755
Neu installierte Leistung (brutto) MW 3798
Zuwachsrate (brutto) % 10
Anzahl Anlagen kumuliert 26 489
Zubau Anlagen (brutto) 1395
Stromeinspeisung (* Hochrechnung) TWh 70,9

Anteil an der Bruttostromerzeugung % 11

© www.siemens.com/presse

45 886 3271 4089 45 026 49 975
4394 2277 818 6075 5212

10,5 218 25 15,4 11,6
27797 791 947 27 280 28 744

1550 544 156 1939 1706

68,2* 8,2 11,9* 79,1 80,1*

10,5 1.3 1.8 12,2 12,4
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Entwicklung in Deutschland

Die erneuerbaren Energien spielen in Deutschland eine zuneh-
mend tragende Rolle bei der Erzeugung von Strom. Allerdings
ist der Stromsektor weder der einzige noch der groBte Sektor.
Der Bedarf an Endenergie ist in den Sektoren Warme und Ver-
kehr noch gréBer (vgl. Abbildung 3.1). Deshalb ist es sinnvoll,
mit dem Ausbau und der Weiterentwicklung der erneuerbaren
Energien den gesamten Endenergiebedarf zu betrachten. Bei
dieser Sektorkopplung werden Anwendungen aus dem Warme-
und Verkehrsbereich von fossilen Brennstoffen auf die Nutzung
von Strom umgestellt, der mdglichst weitgehend erneuerbar
erzeugt werden kann. Wesentliche Anwendungsbereiche der
Sektorkopplung sind die Elektromobilitdt und Power-to-Heat-
Nutzungen. Die Integration der verschiedenen Sektoren spielt
eine wichtige Rolle, wenn die Klimaziele der Europaischen
Union und Deutschlands erreicht werden sollen.

Endenergie und Sektorkopplung. In Abbildung 3.2 ist
der Endenergiebedarf der drei Sektoren Warme, Strom und
Verkehr gegeniiber dem Bruttoinlandsprodukt aufgetragen.
Unter Endenergie versteht man die Menge an Energie, die nach
allen Energieumwandlungsschritten aus der Primarenergie
gewonnen und tatsachlich vom Nutzer verwendet werden
kann. Dabei ist deutlich zu erkennen, dass es gelungen ist den
Endenergieverbrauch trotz des Wirtschaftswachstums durch
Effizienzsteigerungen nahezu konstant zu halten.

Stromsektor. Die Entwicklung der erneuerbaren Energien
im  Stromsektor macht weiterhin groBe Fortschritte. Der
Anteil erneuerbarer Energien an der Bruttostromerzeugung
lag 2016 auf Vorjahresniveau bei 188 TWh und einem Anteil
von 29 Prozent. Dabei spielen vor allem die Windenergie
mit 80,1 TWh, Biomasse mit 45,6 TWh und Photovoltaik mit
38,2 TWh die groBten Rollen. Braun- und Steinkohle haben
einen Anteil von 23 Prozent bzw. 17 Prozent, Kernenergie und
Erdgas von jeweils 13 Prozent an der Stromerzeugung.

© Fraunhofer IWES
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Abbildung 3.1: Endenergiebedarf nach Sektoren. Datenquelle: [1]
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Abbildung 3.2: Entwicklung Endenergiebedarf. Datenquellen: [1, 2]
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Abbildung 3.3: Bruttostromerzeugung 2016. Datenquelle: [3]
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Abbildung 3.4: Entwicklung der Stromerzeugung aus EE seit 1990.
Datenquelle: [3]
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Abbildung 3.5: Entwicklung der Windstromertrdge in Deutschland.
Datenquellen: [6, 7]
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Erneuerbare im Gesamtmix. In Abbildung 3.4 ist zu erken-
nen, dass der Anteil erneuerbarer Energietrager mittlerweile
den Anteil jedes einzelnen konventionellen Energietragers
Ubertrifft. Die Erzeugung aus Kernenergie hat sich seit 2006
gegenuber der Jahrtausendwende halbiert. Die Nutzung von
Erdgas zur Stromerzeugung stieg nach einer rlcklaufigen
Nutzung seit 2011 im Jahr 2016 erstmals wieder an. Anlagen
zur Kraft-Warme-Kopplung und die Inbetriebnahme neuer
Gaskraftwerke waren hier die Ursache. Die Entwicklung
der Photovoltaik (PV) und der Biomasse stagniert seit 2013,
obwohl bei beiden zuvor Uber mehrere Jahre hinweg zweistel-
lige Wachstumsraten, bei PV zwischen 2002-2011 sogar Uber
50 Prozent, zu verzeichnen waren. Der Ausbau der beiden
Energietrager verlauft seit der Novellierung des EEG 2014 deut-
lich gebremst. Die Stromerzeugung aus Windenergie hangt von
den Windverhaltnissen in den jeweiligen Jahren ab und hat sich
seit 2006 mehr als verdoppelt. Offshore-Windenergie spielt seit
2013 eine wachsende Rolle und erreicht 2016 einen Anteil von
etwa 6 Prozent der Erzeugung aus erneuerbaren Energien [4].
Der Beitrag der Wasserkraft bleibt, wie bereits in den letzten
Jahren, konstant bei ca. 3,3 Prozent der Bruttostromerzeugung.

Der Bruttozubau der Windenergie onshore liegt fir 2016 mit
4,4 GW in der GroBenordnung des Rekordjahres 2014 und
zugleich weit Uber den Ausbauzielen des EEG. Im Gegensatz
dazu liegt der Zubau bei Photovoltaik mit ca. 1 GW unter dem
Ausbaukorridor von 2,5 GW pro Jahr.

Windenergie und erneuerbare Energietrager. In Abbildung
3.6. ist die zeitliche Entwicklung der installierten on- und
offshore Windleistung und die Anzahl der Anlagen zu sehen.
Darin ist zu erkennen, dass sich die Leistung der einzelnen
Anlagen, Uber die Jahre deutlich erhéht hat. Mit nur 8 Prozent
der installierten Leistung haben offshore Windenergieanlagen
ca. 16 Prozent des gesamten Windenergieertrages beigesteuert.

Der Energieertrag verdeutlicht die charakteristischen Merkmale
der verschiedenen Energietrager. PV-Anlagen machen 39 Pro-
zent der installierten Leistung aus. Aufgrund jarlich lediglich
937 Volllaststunden betragt ihr Anteil an der regenerativen
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Stromerzeugung gleichzeitig nur 20 Prozent. Im Gegensatz
dazu steht die Biomasse: Bei knapp 7 Prozent der installierten
Leistung erzeugen diese Anlagen Uber 24 Prozent des Stroms
aus erneuerbaren Energien.

Windstromertrag in Deutschland. Nach den Hochrechnun-
gen der Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) erreichte der bundes-
weite Windstromertrag im Jahr 2016 etwa 80 TWh. Nachdem
die Ertrage in der Vergangenheit in den Hochrechnungen eher
unterschatzt wurden, passten die UNB in 2015 das Berech-
nungsverfahren an [5]. Der Anteil des Offshore-Windstroms am
Gesamtwindstromertrag betrug demnach 11 843 GWh bzw.
14,7 Prozent. Windstrom deckte 2016 damit einen Anteil von
12,4 Prozent an der Bruttostromerzeugung in Deutschland.
GegenUber dem Windjahr 2015 (79 086 GWh) gab es trotz des
weiteren Zubaus in 2016 eine nur geringfligige Steigerung, die
den Ertragen der Offshore-Windenergie zu verdanken ist, siehe
Abbildung 3.5.

Ausbau und Windenergienutzung Deutschland. Abbil-
dung 3.6 zeigt, wie sich die installierte Windleistung entwickelt
hat: Im Jahr 2016 stieg durch den Zubau von 1550 WEA die
Gesamtleistung an Land auf 45 886 MW. In deutschen Gewas-
sern sind 156 WEA mit 818 MW an das Netz gegangen. Damit
speisen offshore insgesamt 947 WEA mit 4089 MW in das
deutsche Stromnetz ein. 2016 wurden 5212 MW Windleistung
neu installiert. Auf die Offshore-Windenergie entfielen davon
818 MW, nach einem Rekordzubau von 2277 MW im Vorjahr.
Insgesamt umfasst der deutsche Windparkbestand nun nahezu
50 GW, aufgeteilt auf 45,9 GW onshore und 4,1 GW offshore.

Seit dem ersten Januar 2017 gilt die neue EEG-Novelle 2017.
Darin wird festgelegt, dass die Vergitung fUr alle regenerativen
Energieerzeugungen durch Ausschreibungsverfahren zu ermit-
teln sind. FUr jedes Jahr gibt es ein Ausbaukontingent, das dem
EEG-Ausbaupfad in Abbildung 3.7 entspricht. Des Weiteren
werden die Ausbauziele, die im Klimaschutzplan der Bundes-
regierung 2016 verwendet wurden, dargestellt sowie die Ziele
des Szenario B des Netzentwicklungsplans.
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Abbildung 3.6: Zeitliche Entwicklung der installierten on- und off-
shore Windleistung. Datenquellen: [8], [9]
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Abbildung 3.7: Bisherige Entwicklung und Ausbauszenarien fir die

Windenergie on- und offshore. Datenquellen: [10, 11]
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Abbildung 3.8: Ausbaustand, Zubau im Jahr 2016, genehmigte Windleistung mit geplanter Inbetriebnahme
in 2017 oder 2018, sowie Ausbauszenario B und gemeldete Erwartungen zur Szenarienbildung im Netz-
entwicklungsplan 2030 in den einzelnen Bundesldndern sowie fir Nord- und Ostsee. Zusatzlich wird die
mittlere Windgeschwindigkeit in Nabenhohe und die mittlere Nabenhdhe fiir Projekte mit Angaben zur
Windhéffigkeit im Anlagenregister dargestellt. Windgeschwindigkeiten werden ab 10 Datensétzen je Bun-
desland dargestellt. Datenquellen: [8], [9, 13], [14-16]
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Die Ziele des Windenergieausbaus im Nationalen Aktionsplan
flr erneuerbare Energien, gemaR der Richtlinie 2009/28/EG zur
Erreichung eines Anteils von 20 Prozent erneuerbarer Energien
in der EU bis 2020, werden ebenfalls dargestellt. Diese Aus-
bauziele konnten mit den hohen Zubauzahlen der vergangenen
Jahre inzwischen realisiert werden, der angestrebte Anteil er-
neuerbarer Energien am Stromsektor von 38,6 Prozent wurde
bisher jedoch noch nicht erreicht [12].

Der Ausbau der Windenergie startete mit dem Stromeinspei-
sungsgesetz vom 7. Dezember 1990, das Energieversorgungs-
unternehmen zur Abnahme erneuerbar erzeugten Stroms
verpflichtete und Mindestverglitungen zusicherte.

Ausbau im Landervergleich. Der Ausbau der Windenergie
wird von den Bundeslandern Uberwiegend politisch unterstitzt
und raumordnerisch gesteuert. Die nordlichen Bundeslander
Schleswig-Holstein und Niedersachsen sind aufgrund ihrer
windhoffigen Standortbedingungen traditionell flhrend beim
Ausbau im Landervergleich. Im Jahr 2016 wurde in Nieder-
sachsen mit 894 MW erstmals die gréBte Windleistung
bundesweit installiert. Dahinter folgt Schleswig-Holstein mit
631 MW, Nordrhein-Westfalen mit 588 MW und Brandenburg
mit 477 MW. Die hochste Windleistungsdichte bezogen auf
die Landesflache weist mit durchschnittlich 415 kW/km?2 das
Land Schleswig-Holstein auf, gefolgt von Sachsen-Anhalt mit
236 kW/km?2. Die sudlichen Flachenldnder Bayern und Baden-
Wirttemberg kommen im Vergleich dazu auf 30 kW/km?2 und
29 kWrkmz2.

Starke Zuwachse im Vorjahresvergleich gab es in Baden-
Wirttemberg, wo sich der Zubau auf fast 335 MW mehr als
verdoppelte. Zusatzlich wurden weitere 195 WEA mit 612 MW
genehmigt. Auch Hessen und Thiringen hatten hohe Zuwachs-
raten.

Fir den weiteren Ausbau sind die bis Ende 2016 erteilten Ge-
nehmigungen fir weitere Anlagen maBgeblich. Diese erhalten
eine Vergltung entsprechend dem EEG 2014. Unter dieser
Regelung wurden bis zum 31 Dezember 2016 insgesamt 2469

MEHR STROM IM WARME UND VERKEHRSSEKTOR

Die Europaische Union und die Bundesregierung haben
in der Klimapolitik das Ziel formuliert, die Emissionen
im Vergleich zum Jahr 1990 um 80 Prozent bis 95 Pro-
zent im Jahr 2050 zu reduzieren.

Auf dem Pfad zur Ablésung der fossilen Brennstoffe
mussen neben dem Strommarkt auch der Verkehrs-, der
Industrie- und der Warmesektor betrachtet werden.

Im Special Report ab Seite 98 zeigen Norman Gerhardt
und Philipp Hartel vom Fraunhofer IWES, wie die
Kopplung der Sektoren und der Einsatz von Strom bei
Warme und Verkehr zum Erreichen der Klimaschutz-
ziele beitragen kann.

Dabei kénnen e-Mobilitat und Warmepumpen als neue
effiziente Stromverbraucher auch bei der Nutzung
des aktuellen Graustrommixes sofort zur Emissions-
reduktion beitragen. Elektrodenkessel und Power-
to-Gas-Anwendungen entfalten ihren Klimanutzen
hingegen erst spater, wenn fir langere Zeitrdume mit
100 Prozent erneuerbar erzeugtem Strom zusatzliche
Flexibilitdtsoptionen erforderlich sind.

Elektrische PKW, Oberleitungs-LKW und Warmepum-
pen in verschiedenen Anwendungen sind zentrale
neue Anwendungsgebiete, die zusammen mit Elektro-
denkesseln und Power-to-Gas den herkémmlichen
Strombedarf bis zum Jahr 2050 verdoppeln oder bei
besonders ambitionierten Klimazielen sogar fast
verdreifachen kénnen. So lieBen sich groBe Mengen
fossiler Brennstoffe im Warme- und Verkehrssektor
durch erneuerbar erzeugten Strom ersetzen.
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Abbildung 3.9: Postleitzahlgenaue Verteilung der in Deutschland

neu installierten Onshore-Windleistung 2016. Datenquelle: [9]

Niedersachsen
Nordrhein-Westfalen
Brandenburg
Baden-Wiirttemberg
Schleswig-Holstein
Rheinland-Pfalz
Hessen

Thiringen

Saarland
Mecklenburg-Vorpommern
Bayern
Sachsen-Anhalt
Sachsen

Hamburg

Bremen

Berlin | o

0 500 1000 1500 2000 2500
Genehmigte Windleistung [MW]

2231

Abbildung 3.10: Windprojekte mit BlImSchG-Genehmigung nach
Bundesldndern, Stand 31.12.2016. Datenquelle: [9]
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Anlagen mit einer Gesamtleistung von 7,5 GW genehmigt, die
ab 2017 installiert und in Betrieb genommen werden sollen.

Auch hier wurden mit mehr als 2200 MW, die meisten Anlagen
in Niedersachsen genehmigt, in Nordrhein-Westfalen sind es
1250 MW. Genehmigungen flir mehr als 500 MW sprachen
auBerdem die Lander Baden-Wirttemberg, Schleswig-Holstein
und Brandenburg aus. Weitere 1500 MW teilen sich auf die
Binnenlander Bayern, Rheinland-Pfalz, Hessen, Thiringen und
Sachsen-Anhalt auf.

Die weitere Entwicklung wird durch das Ausschreibungsverfah-
ren des EEG 2017 bestimmt. In diesem Rahmen wird erstmals
im Mai 2017 eine Auktion fir Onshore-Windenergieprojekte
gestartet. Die Ausschreibungsmengen orientieren sich an dem
im EEG festgelegten Ausbaupfad, mit einem Brutto-Zubau von
2800 MW bis 2019 und 2900 MW ab 2020 [17].

Zusatzlich wurde flr die Kustenlander Schleswig-Holstein,
Mecklenburg-Vorpommern und das nordliche Niedersachsen
der Zubau auf einen Maximalwert von 58 Prozent der von 2013
bis 2015 durchschnittlich installierten Leistung beschlossen.
Damit kénnen bis zum Jahr 2020 in diesem Gebiet maximal
902 MW pro Jahr zugebaut werden. Diese Beschrankung soll
den Zubau in Gebieten begrenzen, in denen es bereits zu Net-
zengpdassen kommt [18].

Die meisten Lander haben eigene Ziele zur Klima- und Ener-
giepolitik formuliert. Diese Ausbauziele Ubersteigen in Summe
den auf Bundesebene erstmals im EEG 2014 beschlossenen
Ausbaupfad fur die Windenergie in Deutschland erheblich und
werden nicht in den anschlieBenden Netzplanungen verwendet.
Der von der Bundesnetzagentur genehmigte Szenariorahmen
fir die Netzentwicklungsplane (NEP) Strom 2017-2030 [19]
liegt mit einer erwarteten installierten Leistung von 58,5 GW
onshore im Jahr 2030 um ein Drittel unter den Erwartungen
von 90,9 GW, welche die Bundeslander im Szenariorahmen fir
den NEP 2030 gemeldet hatten.
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Abbildung 3.8 stellt die bisher installierte Leistung, den Zubau
des Jahres 2016 und die Nennleistung der Anlagen dar, die
bereits genehmigt wurden. Als ZielgréBen werden die im
Szenario B 2030 angenommenen Leistungen und die von den
Landesregierungen gemeldeten Erwartungen fir das Jahr 2030
dargestellt. FUr die Lander Bayern, Brandenburg, Hessen und
Nordrhein-Westfalen werden die Erwartungen des NEP 2030
bereits erflllt oder Gbertroffen sein, wenn die bisher geneh-
migten Anlagen realisiert werden.

Raumordnung. In mehreren Bundeslandern war die Wind-
energie im Jahr 2016 Thema der Landes- und Regionalplanung.
In Schleswig-Holstein erklarte das Oberverwaltungsgericht
Schleswig die Regionalplane im Wesentlichen wegen Mangeln
in der Formulierung der harten und weichen Tabukriterien fir
unwirksam [20]. In der Folge wurde ein Genehmigungsstopp
fur neue Anlagen bis zum 5. Juni 2017 verhangt, um weiterhin
eine Steuerungsmaoglichkeit fir neue Anlagen Uber Ausnah-
megenehmigungen zu behalten [21]. AuBerdem wurden der
Landesentwicklungsplan und die Regionalplane Uberarbeitet
und als Entwurf im Dezember 2016 ver6ffentlicht. Damit wurde
die Flache der Eignungsgebiete von 0,8 Prozent auf 1,7 Prozent
der Landesflache mehr als verdoppelt [22].

Beschlossen und in Kraft getreten sind ebenfalls Regionalplane
in den Brandenburger Regionen Lausitz-Spreewald [24] und
Uckermark-Barnim [25]. Damit wurden insgesamt 22,8 ha
Flache fUr die Windenergie bereitgestellt. Das Ziel der Landesre-
gierung betragt zwei Prozent der Landesflache.

Auch Hessen verfolgt das 2 Prozent-Ziel. Im Jahr 2016 wurde das
erste von drei laufenden Regionalplanverfahren zur Festlegung
von Windvorranggebieten abgeschlossen. Der Regionalplan fir
Nordhessen weist insgesamt 16 600 ha fir Windenergie aus [26].

Das Land Niedersachsen verfliigte Anfang des Jahres 2016
einen Windenergieerlass, um den weiteren Ausbau der Wind-
energienutzung umwelt-, sozialvertraglich und wirtschaftlich
zu gestalten, das Konfliktpotenzial zu minimieren und den
Rechtsrahmen aufzuzeigen [27]. Landesziel sind 20 GW Leis-
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Abbildung 3.11: Postleitzahlgenaue Verteilung der in Deutschland
installierten Onshore-Windleistung 2016. Datenquellen: [8], [9]
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Abbildung 3.12: Windleistungsdichte 2016 und Anteil an Stromer-
zeugung der Bundesldnder 2014. Datenquellen: [8], [9], [23]
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35 [ Haushaltsabnehmer 2,55 MWh p.. tung im Jahr 2050. Daflr wird ein Flachenbedarf von 67 000 ha
o e e o0 Wk . oder 1,4 Prozent der Landesflache fiir 4000 bis 5000 Anlagen
~—Borse (Phelix Day Ahead) erwartet
——EEG-Umlage .
e R
§ 2 — In Bayern konnte ein Nettozubau von 290 MW realisiert werden.
3 ’_,_,_-—/_'_’ Trotz der Einflihrung der 10H-Regel wurden Genehmigungen
£ —'—u—,_\%l_ﬁ\_ im Umfang von 180 MW fir zukinftige Windenergieprojekte
” 10 erteilt. Insgesamt bleibt die Nutzung der Windenergie in Bayern
jedoch deutlich hinter den anderen Landern zurtick.
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- Zur Steigerung der gesellschaftlichen Akzeptanz der Wind-
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energie hat Mecklenburg-Vorpommern als erstes deutsches
Abbildung 3.13: Strompreisentwicklung. Datenquellen: [29], [30] Bundesland einen gesetzlichen Anspruch auf eine finanzielle Be-
teiligung an Windparks in einem Umkreis von 5 km beschlossen.
Investoren missen Anwohnern und Kommunen 20 Prozent der
Gesellschafteranteile zum Kauf anbieten. Als Alternative kénnen

40 [m Erzeugung, Transport, Vertrieb - Offshore Haftungsumlage

= Konzessionsabgabe = AbLaY die Unternehmen auch Entschadigungen anbieten, etwa glinsti-
- X S . . . - .

> g o omsteuer ge Stromtarife oder besondere Spareinlagen. [28] Eine dhnliche
=519 Uml L . . .

30 e v—msm w3 | Regelung existiert in Danemark seit mehreren Jahren.
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Strompreis. Der durchschnittliche Preis, den ein Haushalt mit
einem Jahresverbrauch von 2500-5000 kWh zahlt, betragt
28,8 ct/kWhin 2016 (vgl. Abbildung 3.13). Der Preis fir die End-
verbraucher ist somit binnen 5 Jahren um 17,5 Prozent und fir
Industriekunden um 18,3 Prozent gestiegen, flr groBe Indus-
triekunden ist der Preis dagegen um 17 Prozent gefallen. [29]

20

Strompreis [ct/kWh]
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Der Strompreis, den Industrie- und Privatkunden zahlen,
Abbildung 3.14: Zusammensetzung des Strompreises f(ir Haushalte enthalt neben den Kosten der Energieerzeugung und des
mit einem Verbrauch von 3500 kWh im Jahr. Datenquelle: [31] Vertriebs auch verschiedene Preisaufschlage. Der Kostenblock

Erzeugung, Transport und Vertrieb, der 2016 46 Prozent des

Strompreises ausmachte, ist in den letzten finf Jahren nahezu

konstant geblieben (vgl. Abbildung 3.14). Daneben setzt sich

der Strompreis aus acht staatlich festgesetzten Abgaben und

Umlagen zusammen [31]:

e Erzeugung, Transport und Vertrieb mit 13,27 ct/kWh.

e Konzessionsabgabe flr die Einrdumung von Wegerechten
in den Kommunen (§ 48 EnNWG) mit gemeindegroBen-
abhadngigen Betragen, wobei der Durchschnittswert bei
ca. 1,66 ct/kWh lag [31].
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e Die EEG-Umlage zum Ausgleich der Differenz zwischen
Einspeiseverglitung und tatsachlichen Verkaufserldsen
wird jeden Oktober von den UNB fiir das Folgejahr neu
berechnet (6,35 ct/kWh) [32].

e Die KWK-Umlage dient der Forderung der Stromerzeugung
aus Anlagen mit Kraft-Warme-Kopplung (0,445 ct/kWh)
(§ 7 KWKG).

e Die § 19-Umlage (§ 19 StromNEV) gleicht die Netzentgelt-
befreiung stromintensiver Unternehmen aus. Sie betragt
0,378 ct/kWh in 2016 und 0,388 ct/kWh in 2017 [33].

e Die Offshore-Haftungsumlage (§ 17f EnWG) zur Deckung
von Schadensersatzkosten durch verspateten Anschluss
von Offshore-Windparks lag bei 0,04 ct/kWh fir 2016 und
sinkt 2017 auf -0,028 ct/kWh [34].

e Die Stromsteuer betragt seit 2003 2,05 ct/kWh
(8§ 3 StromStG).

o Auf die Summe aller Posten werden 19 Prozent Mehrwert-
steuer aufgeschlagen (4,6 ct/kWh).

Die EEG-Umlage steigt 2016 von 6,17 ct/kWh auf 6,35 ct/kWh
(+2,9 Prozent) und wird sich 2017 auf 6,88 ct/kWh erneut um
8,3 Prozent erhdhen. Fir den Anstieg der EEG-Umlage sind
neben den groéBeren Einspeisemengen von Offshore-Strom
mit hohen Einspeisevergitungen auch die Ausweitung des
Industrieprivilegs und der Rickgang des Borsenstrompreises
mitverantwortlich (siehe Abbildung 3.15).

Bei der Ausgleichsregelung flr stromintensive Unternehmen
(88 40 ff. EEG) zahlen die beglnstigten Unternehmen je nach
Stromverbrauch und -intensitat eine geringere EEG-Umlage
oder werden komplett befreit. Im Jahr 2016 profitierten 2835
Abnahmestellen mit einer privilegierten Strommenge von
107 233 GWh, wahrend es 2015 noch 2941 Abnahmestellen
mit einer Strommenge von 108 127 GWh waren [35]. Nach
Berechnungen des Bundesverbands Erneuerbarer Energien
(BEE) aus dem Jahr 2014 erhéht das Industrieprivileg die EEG-
Umlage in einer GroBenordnung von 1,26 ct/kWh. Den Effekt
sinkender Borsenstrompreise beziffert dieselbe Studie auf
1,47 ct/kWh [36].

Solar = sonstige Erneurbare = Nachholung aus Vorjahr
g L" Wind onshore = Riickgang Borsenstrompreise m Liquiditatsreserve

= Wind offshore ® Industrieprivileg m Marktpramie
= Biomasse

Bestandteile EEG-Umlage [ct/kWh]

2014 2015 2016 2017

Abbildung 3.15: Zusammensetzung der EEG-Umlage. Datenquelle: [32]
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Die UNB berechnen jedes Jahr im Oktober die EEG-Umlage, die
2 im folgenden Jahr fallig wird. Fir die Berechnung der Umlage
wird der September-Kontostand verwendet. Aufgrund von
Abweichungen zwischen Prognose und realer Entwicklung

i AuBenhandelstiberschuss [€]

80 | =+=Export
=&-|mport
I~ =#=Nettoexport

60

lag der Kontostand im September 2016 (Berechnungsbasis
fur die Umlage im Folgejahr) bei 1,9 Mrd € [32]. Die positive
Deckung des Kontos wirkt sich in der EEG-Umlage mit fast
0,6 ct/kWh aus (vgl. Abbildung 3.15). Um Unsicherheiten in
05 der Berechnung der UNB aufzufangen, wurden 0,424 ct/kWh
als Liquiditatsreserve vorgesehen.

40

Stromhandel [TWh]
Stromhandel [Mrd €]
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2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 ° Das Borsenhandelsvolumen fir Deutschland und Osterreich
(Phelix) am EPEX-Spotmarkt hat sich von 135 TWh in 2009 auf
Uber 264 TWh im Jahr 2015 verdoppelt. Dazu tragt auch die
seit 2010 eingeflhrte Pflicht zur Vermarktung des EEG-Stroms
Uber die Borse bei [37]. Der Borsenpreis sank Anfang des Jahres

Abbildung 3.16: AuBenhandel Strom. Datenquelle: [38]

2016 weiter auf ein Rekordtief. Die Monate Februar bis Mai ver-
liefen auf sehr niedrigem Niveau. Im Herbst stiegen die Preise
wieder und Uberstiegen ab November das Vorjahresniveau.
Dazu trug auch eine starke Nachfrage aus dem Ausland bei,
nachdem in Frankreich mehrere Atomkraftwerke wegen Sicher-
heitstberprifungen vom Netz genommen werden mussten.

Bereits 2015 gab es einen Rekord beim Stromexport. Der
Exportlberschuss lag bei 49 120 GWh, eine Steigerung um
35 Prozent gegeniiber dem Vorjahr (vgl. Abbildung 3.16).
Damit erzielte Deutschland in 2015 einen AuBenhandelsiber-
schuss von 2,06 Mrd €. Dabei wurden 35 718 GWh Strom fur
durchschnittlich 4,22 ct/kWh importiert und 84 838 GWh mit
durchschnittlich 4,21 ct/kWh exportiert [38].

Entwicklung weltweit

Im Jahr 2016 setzte sich das Wachstum der Windenergie auch
international fort. Weltweit wurden 54,6 GW Windleistung
neu installiert. Die Gesamtleistung stieg damit um 12,6 Prozent
an und erreicht nun 487 GW.

Wie in den Vorjahren fand auch in 2016 der starkste Zubau
in China statt (vgl. Abbildung 3.17). Mit einem Zubau von

23,3 GW und einem Vorjahreszubau von 30 GW erreicht die
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Onsh ) Zubau 2016 weltweit: 54.600 MW
nshore Installierte Nennleistung weltweit: 486.749 MW
160.000
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z
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T
=
60.000
40.000
20.000 I I
: B E = & B
10.000 Offshore
0L e - .
China USA  Deutschland Indien  Spanien Frankreich Kanada  Brasilien UK [talien

On-/ Offshore
Bestand 2016167.424/1.267 82.160/30 45.937/4.089 28.700/- 23.074/- 12.066/- 11.900/-  10.740/- 10.006/4.941 9.257/-

| Zubau 2016 22.735/593 7.689/30 4.253/818 3.612/-  49/- 1708/~  695/-  2.025/-  884/56 301/-
[ Z0bali2015] 30.296/303 8592/- 3.505/2277 2.623/-  38/- 1.073/-  1511/-  2776/- 780/383  293/-
DZIBEUP0 23351/- 4769/- 4437/478 2315/-  28/- 1042/-  1871/-  2473/-  884/845 105/-

AEWPIRE] 16.088/-  1.103/-  2.740/240 1.729/-  175/- 620/-  1619/-  958/-  1282/780  440/-
12.832/128 13.078/-  2.119/80 2337/- 1.110/- 816/- 939/- 1077/-  872/1221  1.240/-
17.557/74  6631/- 1.752/128 3.019/- 1.051/- 837/- 1257/-  504/-  996/312  1.081/-
44566/168 40298/ 27.131/67 13.065/- 20.623/- 5.970/- 4008/-  927/- 4.307/941  5970/-

Abbildung 3.17: Die weltweit bedeutendsten Lander in Bezug auf die Windenergienutzung onshore und offshore. Aufgrund unter-

schiedlicher Datenquellen kommt es zu Abweichungen zu anderen in diesem Report dargestellten Zahlen. Datenquelle: [39].
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Kontinent Gesamtleistung Anteil Zuwachs
Asien 203.649 MW 41,8% 15,8 %
Europa 161.330 MW 33,1% 9.2%
Nordamerika 97.611 MW 20,1 % 10,0 %
Lateinamerika 15.296 MW 3,1% 25,2 %
Australi

wstratien 4963MW  1,0% 2,9%
& Ozeanien
Mittlerer Osten

0, o,

& Afrika 3.906 MW 0,8 % 12%

Tabelle 3.1: Weltweit installierte Nennleistung 2016 nach Regionen.
Datenquelle: [39].
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Abbildung 3.18: Relative Bedeutung der Windenergie im internatio-
nalen Vergleich, Stand: 2014. Datenquellen: [39], [40], [41]
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installierte Leistung in China nun 168,7 GW. Den zweitgréBten
Zubau erzielten die Vereinigten Staaten mit 8,2 GW, dahinter
folgen Deutschland mit 5,4 GW, Indien (3,6 GW) und Brasili-
en (2,0 GW). Damit festigt Indien seine Rolle als viertgroBter
Windmarkt weltweit. Ebenfalls einen starken Zubau erreichten
Frankreich und die Turkei mit jeweils etwa 1,5 GW.

Die wichtigsten Windmarkte mit einem Anteil von insgesamt
87 Prozent am Zubau bleiben weiterhin China, USA, Deutsch-
land und Indien. Der Ausbau der Windenergie in Spanien ist
praktisch zum Erliegen gekommen. Mit dem Vereinigten Konig-
reich, Frankreich, Spanien und Italien sind weitere europdische
Staaten unter den Top 10 beim Windleistungsbestand. [39]

Tabelle 3.1 zeigt den Ausbaustand der einzelnen Kontinente
im Vergleich. 2016 stand erstmals Asien an der Spitze, gefolgt
von Europa. Inzwischen macht der Anteil Asiens 42 Prozent
an der installierten Windleistung weltweit aus. Zudem besteht
eine klare Nord-Slid-Trennung. Nur 5 Prozent der Nutzung der
Windenergie geschieht auf der stdlichen Erdhalbkugel.

In Abbildung 3.18 werden die wichtigsten Windmarkte und
ausgewahlte europaische Staaten in Punkto Flachennutzung
und Anteil am Gesamtenergieertrag betrachtet. Um einen ein-
heitlichen Datenbestand zu nutzen, werden Daten zum Strom-
ertrag aus Windenergie des Jahres 2014 verwendet. Deutsch-
land ist inzwischen das Land mit der hochsten Leistungsdichte
von 143 kW/km?, gefolgt von Danemark (121 kW/km2) und
den Niederlanden (104 kW/km2). Beim Anteil des Windenergie-
ertrags am Gesamtenergieertrag fihrt Danemark die Statistik
mit Uber 40 Prozent an, gefolgt von Portugal (23 Prozent),
Spanien (19 Prozent) und Deutschland (9 Prozent). Die ver-
gleichsweise dicht besiedelten europaischen Nationen liegen in
dieser Statistik vorne, Flachenstaaten wie die USA (9 kW/km?2;
4 Prozent) oder China (18 kW/km?2; 3 Prozent) weisen trotz ihrer
fUhrenden Position in der Gesamtinstallation deutlich geringere
Werte auf.
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Das Marktstammdatenregister
Ein Beitrag von Peter Stratmann, Bundesnetzagentur

Wie viele Windenergieanlagen gibt es eigentlich in
Deutschland und wo stehen sie genau? Diese Frage
kann bisher keiner wirklich beantworten. Die Datenba-
sis ist unvollstandig und alle heutigen Register sind auf
einen bestimmten Zweck hin gestaltet und gefiihrt — in
keinem der Register ist Vollstandigkeit auch nur ange-
strebt worden. Eine einheitliche Datenhaltung gibt es
nicht und so verzeichnen manche Register Windparks
und andere die einzelnen Anlagen. Auch das Anla-
genregister der BNetzA ist keineswegs vollstandig: Es
enthélt nur Anlagen, die jinger sind als das Register.

Damit soll nach dem Willen des Gesetzgebers bald auf-
geraumt werden: Das Marktstammdatenregister, das
derzeit von der Bundesnetzagentur aufgebaut wird,
soll kiinftig samtliche Anlagen enthalten. Dartber hin-
aus wird es auch die Marktakteure, die Netzbetreiber
und die Behérden enthalten und damit einen voll-
standigen Datenbestand des Strom- und Gasmarktes
enthalten. Fur alle Anlagen und Akteure wurden von
der Bundesnetzagentur in einem aufwandigen Kon-
sultationsprozess die einzutragenden Daten ermittelt
und konkretisiert. Derzeit lauft die Vorbereitung der
Software, damit das Register ab Mitte des Jahres 2017
in Betrieb gehen kann.

Alle Betreiber von erneuerbaren und konventionellen
Stromerzeugungsanlagen werden dann verpflichtet
sein, das Register in Internet aufzurufen und ihre
Anlagen ins Register einzutragen. Die Anschlussnetz-
betreiber werden die eingetragenen Daten jeweils
bei Inbetriebnahme der Anlage gegenprifen. So wird

sichergestellt, dass sich keine (oder moglichst wenige)
Fehler einschleichen. Wer an den Windausschreibungen
teilnehmen will, wird auch seine Genehmigungen in
das Marktstammdatenregister eintragen kénnen.

Wichtig zu wissen ist, dass auch Betreiber von Bestands-
anlagen verpflichtet sind, ihre Anlage ins Marktstamm-
datenregister einzutragen. Die Bundesnetzagentur
bereitet die Daten der Bestandsanlagen derzeit auf und
wird das Register vorbefillen — aber es wird viele tech-
nische Daten geben, die vom Betreiber zu ergénzen sind.

Das neue Register hat den Zweck, die Registerfiihrung
an vielen Stellen deutlich zu vereinfachen, weil es als
eine zentrale Referenz fungieren kann. Die Daten mus-
sen nur an einer Stelle aktualisiert und gepflegt werden
und alle Marktakteure beziehen ihre aktuellen Daten
aus diesem Register. Jede Benutzung des Registers stellt
implizit eine Kontrolle der Daten dar, so dass sich die
Datenqualitat sehr schnell weiter optimieren wird. In-
dem man die Daten an einer Stelle zentral eingegeben
hat, spart man sich an vielen anderen Stellen viel Zeit

und Aufwand. So wird das Register — nach einer Uber-

gangszeit — zu einem Instrument des Blrokratieabbaus.

Bereits das Anlagenregister hatim Bereich von Forschung,
Statistik und Prognose zu deutlichen Fortschritten
gefihrt. Dies wird mit dem Marktstammdatenregister
noch einmal deutlich verbessert werden, weil es als
online-gestutztes Tool Uber deutlich bessere Darstel-
lungs- und Auswerte-Maoglichkeiten verfligen wird.
Weitere Informationen: www.bundesnetzagentur.de
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Einspeisung und Ertrage

Windstromeinspeisung 2016. Die Energieerzeugung durch
WEA fluktuiert naturgemaB mit dem vorhandenen Windener-
gieangebot und richtet sich im Gegensatz zur konventionellen
Energieerzeugung nicht nach dem Lastverlauf. Die vier deut-
schen UNB verwenden ein spezielles System zur Hochrechnung,
das mit einer verhaltnismaBig kleinen Anzahl Referenzmess-
stellen die aktuelle Windstromeinspeisung naherungsweise
kalkuliert. Diese Messstellen sind ausgewahlte Windparks
oder Umspannwerke mit einem hohen Anteil an Windenergie.
Endgultige Ertragszahlen sind erst mit den im Sommer des
Folgejahres erscheinenden EEG-Jahresabrechnungen verflgbar.

Abbildung 4.1 zeigt die monatliche Onshore-Windstromeinspei-
sung und verdeutlicht die saisonale Abhangigkeit, wie auch den
Zubau von WEA. In 2016 wurden onshore Uber 68 TWh [42]
Windstrom in das deutsche Stromnetz eingespeist. Im Vergleich
zum Vorjahr entspricht das, trotz weiteren Zubaus, knapp 4 Pro-
zent weniger Einspeisung [43]. Der windstromstarkste Monat in
2016 war mit 9,3 TWh der Februar, in 2015 mit 11,1 TWh der
Dezember. Damit wurden 2015 die bisherigen Rekordwerte der
vorhergehenden Jahre in den Monaten November und Dezem-
ber Uberschritten und Gberdurchschnittlich hohe Ertrage erzielt.
Abbildung 4.2 veranschaulicht die Windstromeinspeisung laut
Hochrechnungsdaten aus Nord- und Ostsee in 2016, verglichen
mit den Vorjahresmonaten. In 2016 wurde ein Energieertrag
von 11,9 TWh eingespeist, was einem Anstieg von 50 Prozent
zu 2015 entspricht. Der deutliche Anstieg zwischen 2015 und
2016 ist u. a. auf die Inbetriebnahme von weiteren Offshore-
Windparks (OWP) zuriickzufihren. Im Dezember 2015 wurden
mit knapp 1,5 TWh Uber 19 Prozent der Jahreseinspeisung
erzielt. 2016 war der Januar mit 1,3 TWh der ertragreichste Mo-
nat mit einem Anteil von 11,6 Prozent der Jahreseinspeisung.
Deutlich zu erkennen ist offshore ebenso wie onshore der sai-
sonale Unterschied. Von April bis September wurde wesentlich
weniger Windstrom eingespeist als in den Ubrigen Monaten.

Tagesgange. Abbildung 4.3 zeigt den zeitlichen Verlauf im
Viertelstundenbereich der eingespeisten Windleistung an extre-
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Abbildung 4.1: Hochrechnung der Windstromeinspeisung 2016 an

Land im Vergleich zu den Vorjahresmonaten. Datenquellen: [6, 7]
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Abbildung 4.2: Hochrechnung der Windstromeinspeisung 2016 aus
der Nord- und Ostsee im Vergleich zum Vorjahresmonat. Datenquel-
len: [44, 45]
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Abbildung 4.3: Extreme Tagesgéange der Einspeisung von Windstrom
in das deutsche Stromnetz 2016, basierend auf viertelstiindigen
Hochrechnungen der Windleistung und des Strompreisverlauf dieser

Extremtage am EPEX Spot Auktionsmarkt. Datenquellen: [44, 47-50]
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Abbildung 4.4: Durchschnittliche Tagesgange der onshore Windleis-
tung in den Sommer- und Wintermonaten im Vergleich. Datenquel-
len: [44, 47-49]
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men Tagen in 2016. Der absolute Hochstwert der Windleistung
in dem Jahr und Uber alle Jahre hinweg wurde am 8. Febru-
ar 2016 mit 33 834 MW zwischen 21.45 Uhr und 22.00 Uhr
erreicht. Beglinstigt durch das Sturmtief »Ruzica« mit Wind-
geschwindigkeiten bis zu 150 km/h waren zu diesem Zeitpunkt
75 Prozent der in Deutschland installierten WEA-Nennleistung
bereitgestellt. Dies war auch der Tag mit der hdchsten mittleren
Windleistung (30 991 MW) tber 24 Stunden. Alleine an diesem
Tag wurden 744 GWh eingespeist, was 7,6 Prozent des Ertrags
im Februar entspricht.

Der Tag mit den niedrigsten Windertragen war der 24. Juli 2016.
Mit einer durchschnittlichen Leistung von 741 MW wurden an
diesem Tag nur 18 GWh Windstrom eingespeist. Die maximale
absolute Leistungszunahme in einem Viertelstundenintervall
wurde am 8. Mai 2016 gemessen. Von 16.15 Uhr bis 16.30 Uhr
stieg die Windleistung um 2058 MW auf ca.20 100 MW an,
was einem Leistungsanstieg von rund 11 Prozent innerhalb die-
ser 15 Minuten entspricht. Die maximale absolute Leistungsab-
nahme war zwei Tage spater am 10. Mai 2016 zu verzeichnen.
Hier sank die Windleistung von 13.15 Uhr bis 13.30 Uhr um
1289 MW.

Der Einfluss des Windertrages spiegelt sich teilweise in den zeit-
lichen Verldufen der Borsenstrompreise wider. Die eingespeiste
Windleistung am Sonntag, den 8. Mai 2016, erhohte sich in-
nerhalb von 2,5 Stunden ab 9.15 Uhr um fast 10 GW. Zu dieser
relativ_hohen Windleistung kam eine erhohte PV-Einspeisung
wahrend der Bedarf am Sonntag deutlich unter dem Niveau
von Werktagen liegt, so dass der Borsenpreis ab 12.00 Uhr
auf das Jahresminimum von -13 ct/kWh absank. An diesem
sonnig-windigen Rekord-Tag wurden um 13.00 Uhr ca. 86 Pro-
zent des Strombedarfs durch erneuerbare Energien gedeckt.
[46] Fur die maximale Leistungsabnahme am 10. Mai 2016 ist
kaum ein Einfluss auf den Borsenstrompreis zu erkennen.

Tagesgdnge onshore. Abbildung 4.4 zeigt den Tagesverlauf
der durchschnittlichen Onshore-Windleistung Uber die Winter-
monate und Sommermonate. Die Werte der Jahre 2015 und
2016 werden jeweils mit dem 7-Jahres-Mittel von 2008-2014
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verglichen. Das Leistungsniveau der Sommermonate 2016 ist
im Mittel mit 4966 MW um 58 Prozent niedriger als das der drei
Wintermonate 2016 mit 12 022 MW. Das Leistungsniveau des
Sommers 2015 liegt mit 43 Prozent und 2016 mit 69 Prozent
Uber dem Niveau des 7-Jahres-Mittels. Mit jeweils 52 Prozent
lagen die Wintermonate 2015 und 2016 sehr deutlich Uber
dem 7-Jahres-Mittel. Dies ist fir 2015 mit dem guten Windjahr
und fir beide Jahre auch mit dem erfolgten Zubau zu erkléren.

In den Sommermonaten lasst sich eine tageszeitliche Abhan-
gigkeit des Leistungsniveaus beobachten. Von 0.00 Uhr bis
8.00 Uhr ist das Leistungsniveau leicht sinkend. Vom durch-
schnittlichen Tiefpunkt um 8.00 Uhr steigt das Leistungsniveau
bis 14.00 Uhr fir 2015 um etwa 35 Prozent, fiir 2016 sogar um
65 Prozent an, um zwischen 15.00 und 16.00 Uhr sein Maxi-
mum von etwa 6087 MW (2016) zu erreichen. Gegen Abend
erreicht die Windleistung wieder das Niveau des Morgens.
Diese tageszeitlichen Abhangigkeiten spielen in den Wintermo-
naten nur eine untergeordnete Rolle. Dieser Effekt entsteht
durch die erhéhte Kopplung der bodennahen Luftschichten in
Folge der Sonneneinstrahlung und der damit einhergehenden
Thermik in den Sommermonaten. Durch die starkere thermi-
sche Turbulenz wird der Wind aus hoheren Schichten der At-
mosphare in bodennahe Schichten transportiert und es kommt
zu einem Maximum der Windleistungsdichte in den Nachmit-
tagsstunden [51].

Tagesgange offshore. Abbildung 4.5 zeigt die Tagesgange der
Offshore-Windleistung in den Winter- und Sommermonaten
fur die deutsche Nord- und Ostsee. Im Vergleich mit den Vorjah-
resdaten lasst sich wie onshore das hohere Leistungsniveau in
2016 mit der Inbetriebnahme von mehr als 3 GW Anlagenleis-
tung seit 2014 erklaren. Im Gegensatz zum Tagesgang onshore
(Abbildung 4.4) ist hier aber keine eindeutige tageszeitliche
Abhangigkeit der Windleistung erkennbar, da die thermische
Konvektion auf offener See einen geringeren Einfluss besitzt.
Mit durchschnittlich 1690 MW liegt das Leistungsniveau der
Wintermonate 2016 aufgrund der glnstigeren Windbedin-
gungen bei weitem Uber der durchschnittlichen Leistung der
Wintermonate 2014 und 2015.
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Abbildung 4.5: Durchschnittliche Tagesgédnge der offshore Windleis-
tung in der Nord- und Ostsee in den Sommer- und Wintermonaten

im Vergleich. Datenquellen: [44, 52]
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Leistungsdauerlinien onshore. Die in Abbildung 4.6 darge-
stellte Leistungsdauerlinie zeigt die Anzahl der Jahresstunden,
in denen die Einspeisung der WEA oberhalb einer bestimm-
ten Leistung liegt. Der Kurvenverlauf ist von der Hohe des
Winddargebots und insbesondere auch von der raumlichen
Verteilung der installierten WEA abhangig. Das Integral der
Kurve entspricht dem Jahresenergieertrag. Bei der Betrachtung
der Leistungsdauerlinie ist zu bertcksichtigen, dass es sich um
eine Darstellung des »Windpark Deutschland« handelt, was zu
Ausgleichseffekten und damit deutlichen Unterschieden zur
klassischen Leistungsdauerlinie von einzelnen WEA bzw. Wind-
parks fUhrt. Sehr hohe und sehr niedrige Leistungen werden
daher wesentlich seltener erreicht.

Obwohl es auch in 2016 zu einem starken Anlagenzubau ge-
kommen ist, wurden in 2015 durch ein gutes Windjahr hohere
Leistungen bereitgestellt. Die Halfte des Onshore-Windertrages
2016 konzentriert sich auf die 1846 windreichsten Stunden des
Jahres. In 2016 waren wahrend der Halfte des Jahres die WEA
mit einer Gesamtleistung von tUber 5717 MW am Netz, in 2015
lag dieser Wert sogar bei 6094 MW.

Leistungsdauerlinie offshore. GleichméaBige Windbedin-
gungen und die insgesamt hohen Offshore-Windgeschwin-
digkeiten flhren dazu, dass offshore haufig hohe Leistungen
bereitgestellt werden kénnen. Der unterschiedliche Verlauf der
Leistungsdauerlinien Abbildung 4.6 resultiert aus dem enormen
Leistungszuwachs im Laufe der letzten beiden Jahre. Zu be-
rlicksichtigen ist auBerdem, dass ein groBer Teil der installierten
WEA zu unterschiedlichen Zeitpunkten des Jahres ans Netz
gegangenen sind, was zu einer Verzerrung der Leistungsdau-
erlinie flhrt. Onshore ist dieser Effekt nicht so stark bemerkbar
und fallt weniger ins Gewicht. Zu Vergleichszwecken wurde
offshore trotzdem aufgefihrt.

Wahrend onshore in 2016 die WEA durchgédngig Leistung be-
reitgestellt hatten, wurde offshore wahrend 88 Stunden keine
Leistung aus Offshore-WEA eingespeist. Die Halfte des in 2016
von Offshore-WEA eingespeisten Stroms wurde in den 2187
windreichsten Stunden erzielt.
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Netzbetrieb und Netzausbau

Die vier Regelzonen. Die Einspeisung des Windstroms erfolgt
in Deutschland in den vier Regelzonen der UNB TransnetBW
GmbH, TenneT TSO GmbH, Amprion GmbH sowie 50Hertz
Transmission GmbH. In Abbildung 4.8 sind die zum Ende 2016
installierte Nennleistung und Anzahl der WEA sowie deren
Windstromeinspeisung je UNB dargestellt. Rund 80 Prozent
der Erzeugungskapazitat ist in den Regelzonen von 50Hertz
und TenneT installiert. Ein ebenso groBer Anteil der Onshore-
Windstromertrage wurde in diesen beiden Regelzonen mit
25 TWh bzw 30 TWh eingespeist. Der groBte Leistungszubau
entfallt 2016 erneut auf die Regelzone von TenneT.

Einspeisemanagement. Unter bestimmten Voraussetzungen
konnen die verantwortlichen Netzbetreiber die Einspeisung
aus WEA vorlbergehend abregeln, um eine Uberlastung des
Stromnetzes zu verhindern. Die dabei nicht produzierte Energie
wird als Ausfallenergie bezeichnet. Vorher missen jedoch alle
MaBnahmen gegenlber konventionellen Energieerzeugern
ausgeschopft werden. Eine Veroffentlichung der Daten zum
Einspeisemanagement erfolgt durch die BNetzA im Herbst des
Folgejahres, weshalb in diesem Abschnitt die Daten bis Ende
2015 betrachtet werden.

Wie in Abbildung 4.9 erkennbar, stieg die Ausfallarbeit in 2015
im Vergleich zum Vorjahr um das Dreifache auf 4722 GWh. Die
Abregelung von erneuerbaren Energieerzeugern betraf 2015
zu 87,3 Prozent WEA, in 2014 hingegen nur zu 77,3 Prozent.
Der Schwerpunkt lag dabei mit 97 Prozent in den nordlichen
Bundeslandern. Der Anteil des abgeregelten Windstroms an der
Gesamtwindstromproduktion lag im Jahr 2015 bei 5,21 Pro-
zent und hat sich damit, ggi. 2014, mehr als verdoppelt [37].
Die hierflr entstandenen Entschadigungsanspriiche, zu denen
die Netzbetreiber nach § 14 EEG verpflichtet sind, stiegen auf
487 Mio € Davon betreffen 93,2 Mio € Nachzahlungen fir
Abregelungen aus den Vorjahren. Die Netzbetreiber haben be-
reits eine Entschadigungssumme von 314,8 Mio € ausgezahlt.
Entschadigungsanspriche kénnen bis zu drei Jahre nach dem
Zeitpunkt der MaBnahme geltend gemacht werden [37].
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Abbildung 4.8: Regelzonen der UNB mit installierter Windleistung,
Anlagenanzahl und Windenergieeinspeisung 2016 je Regelzone.

Datenquellen: [9], [8], [6, 7]
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Abbildung 4.9: Ausfallenergie sowie der Anteil abgeregelter Wind-
energie am gesamten Windenergieertrag und Entschadigungs-

summe. Datenquelle: [37]

25 - 250
mm Niederspannung

== Mittelspannung
=+=Niederspannung
-a-Mittelspannung  —
==-Gesamt

20

200

150

100

Unterbrechungen [Tsd.]

50

SAIDI-Wert [min]
S G

Abbildung 4.10: Entwicklung des System Average Interruption Dura-
tion Index (SAIDI)-Wertes in der Nieder- und Mittelspannungsebene

von 2006 bis 2015. Datenquelle: [37]

28

Versorgungsqualitdt. Energieversorgungsnetzbetreiber sind
gesetzlich verpflichtet der BNetzA Uber alle in ihrem Netz im
letzten Kalenderjahr aufgetretenen Versorgungsunterbrechun-
gen einen Bericht vorzulegen. Der Bericht enthalt Zeitpunkt,
Dauer, Ausmaf und Ursache jeder Versorgungsunterbrechung,
die langer als drei Minuten dauerte. Flr das Berichtsjahr 2015
haben 850 Netzbetreiber 177 751
chungen fir 860 Netze zur Berechnung der mittleren Nicht-
verfligbarkeit (System Average Interruption Duration Index
(SAIDI)) fUr Letztverbraucher Ubermittelt. Die Anzahl der Ver-
sorgungsunterbrechungen entspricht einem leichten Anstieg
um 2,26 Prozent. Dies wird auf einen Anstieg des Stérungsan-
lasses » Atmospharische Einwirkungen« zurtckgefihrt, die im

Versorgungsunterbre-

Vergleich zum Vorjahr zugenommen haben. 2015 wies einige
auffallige Wettersituationen auf. Neben verschiedenen Stirmen
waren dies vor allem die Hitzewellen im Sommer. Die hohen
Temperaturen I6sten dabei z.B. Kurzschlisse oder Uberschlage
in Trafostationen aus. Der fir die Nieder- und Mittelspannung
ermittelte Wert von 12,7 Minuten liegt unter dem Mittelwert
der vergangenen zehn Jahre (Mittelwert 2006-2015: 15,87
Minuten) [37].

Die Versorgungsqualitat bleibt damit in 2015 auf dem konstant
hohem Niveau der Vorjahre, vgl. Abbildung 4.10. Das sicherste
Stromnetz mit 11,25 Minuten wiesen Danemark und die
Schweiz (15 Minuten) bei einem Vergleich in 2013 auf [53]. Ein
maBgeblicher negativer Einfluss der Energiewende und der da-
mit einhergehenden steigenden dezentralen Erzeugungs-
leistung auf die Versorgungsqualitét ist derzeit nicht zu erken-
nen [37].

Netzausbau onshore. Der am 30. Juni 2016 von der BNetzA
genehmigte Szenariorahmen ist der Ausgangspunkt fir die Er-
stellung des Netzentwicklungsplans (NEP) sowie des Offshore-
Netzentwicklungsplans (O-NEP) 2030. Der erste Entwurf der
UNB zum NEP 2030 wurde am 31. Januar 2017 von den UNB
veroffentlicht.
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Wie bereits in den vorherigen Netzentwicklungsplanen, wird zur
Bestimmung der notwendigen MaBnahmen das NOVA-Prinzip
(Priorisierung von Netzoptimierungs- und -verstarkungsmaB-
nahmen gegenuber reinen AusbaumalBnahmen) angewandt.
Abbildung 4.11 zeigt die im NEP angegebenen Anfangs- und
Endpunkte der neuen Trassen, jedoch keine konkreten Trassen-
verldufe. Diese werden erst in nachgelagerten Genehmigungs-
verfahren festgelegt. [15]

Laut den Ergebnissen der Netzanalysen der UNB steigt der
Umfang des Netzentwicklungsbedarfs im NEP 2030 gegenUber
dem NEP 2025 an. Zurlckzufiihren ist dies mitunter auf den
finf Jahre weiter in die Zukunft reichenden Zielhorizont. Bis
2030 wird mit einem weiteren Zuwachs der Stromerzeugung
aus Offshore-Windenergie und Photovoltaik gerechnet. Die Ent-
wicklung in der Onshore-Windenergie gilt durch das EEG 2017

als gedampft und wird bis 2030 in etwa den Annahmen des
NEP 2025 entsprechen. Auf dieser Grundlage entsteht ein
anwachsender, groBraumiger Ubertragungsbedarf zwischen

den Regionen mit Erzeugungstberschissen in Nord- und Ost-

Redispatch und Einspeisemanagement

Netzbetreiber sind gesetzlich verpflichtet, die Sicherheit
und Zuverlassigkeit des elektrischen Versorgungssystems
sicherzustellen. Redispatch und das Einspeisemanage-
ment sind Werkzeuge der Netzbetreiber, um eine hohe
Versorgungsqualitatin Deutschland zu erméglichen. Beim
Redispatch wird der Fahrplan konventioneller Energieer-
zeugungskraftwerke vor dem Netzengpass reduziert und
um den gleichen Betrag hinter dem Netzengpass wieder
hochgefahren, so dass die Summe der Einspeiseleistung
gleich bleibt. Beim Einspeisemanagement besteht die
Moglichkeit, erneuerbare Energien abzuregeln, um so
Netzengpasse (netzkritischen Situationen) zu reduzieren.
Durch den zuletzt verstarkten Netz- und Windenergie-
ausbau, sowie durch die Abschaltung des AKW Grafen-

deutschland sowie den Regionen mit Erzeugungsdefiziten in
Stddeutschland. [15]

Nach dem ersten Entwurf des NEP 2030 betragt das Volumen
der Netzverstarkungen auf Bestandstrassen im Leitszenario
B2030 rund 8300 Trassenkilometer. Der Ausbaubedarf neuer
Leitungstrassen wird in den Szenarien jeweils gleichermalen
mit rund 3800 km beziffert, davon sind ca. 2600 km Hochspan-
nungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU) und rund 1200 km
Wechselstrom-Verbindungen (AC). In diesem Ausbaubedarf ist
auch der deutsche Anteil der Gleichstrom-Interkonnektoren
nach Belgien, Danemark, Norwegen und Schweden mit einer
Lange von rund 330 km enthalten. Die Ubertragungskapazitat
der HGU-Verbindungen wird in den Szenarien jeweils in Summe
zu 8 GW ermittelt. [15]

Die Investitionskosten fur die Zubaunetz-MaBnahmen werden
im NEP 2030 Uberwiegend auf Basis von Standardkosten
ermittelt und haben einen vorlaufigen Charakter. Das Gesamt-
volumen der Investitionen liegt in den Szenarien (Zieljahr 2030)

rheinfeld, konnten in 2015 Netzengpasse weitestgehend
vermieden werden. Hierzu nahmen die Netzbetreiber
an 331 Tagen des Jahres 2015 Redispatcheingriffe vor
(15 811 Stunden); ein deutlicher Anstieg um 87 Prozent
zu 2014. Mit einem Anstieg um mehr als das Dreifache,
von 2014 (5197 GWh) auf 2015 (16 000 GWh), haben
sich auch die entstanden Kosten von 185,4 Mio € auf
411,9 Mio € erhoht. Diese Kosten werden als System-
dienstleistung auf das Netzentgelt umgeschlagen. In
ahnlichem Umfang verhalt es sich beim Einspeisema-
nagement, (Abbildung 4.9). Insgesamt wurden durch
Engpasse im Ubertragungsnetz rund 89 Prozent der beim
Einspeisemanagement abgeregelten Energie (Ausfallar-
beit) verursacht [37].
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Abbildung 4.11: Darstellung der DC-Projekte in Szenario B 2035 nach
dem ersten Entwurf der UNB. Datenquelle: [15]
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in einer Bandbreite von 34 bis 36 Mrd €. Hierbei wurden die
Vorgaben des Bundesrats von Ende 2015 berlcksichtigt,
nachdem die HGU-Verbindungen DC1 sowie DC3-5 (Sued-
Link) vollstandig als Erdkabel ausgeflihrt werden sollen. Bei
einer Ausfihrung mit Erdkabeln von nur 75 Prozent liegen die
Schatzkosten rund 2 Mrd € niedriger. [15]

Netzausbau offshore. Die UNB erstellen neben dem NEP fr
den Landbereich auch fir die Nord- und Ostsee den O-NEP.
Dieser ermittelt den Bedarf an Anbindungsleitungen fir den
Anschluss von Offshore-Windparks und legt die zeitliche
Reihenfolge fest, in der die Anbindungsleitungen errichtet
werden sollen. In Abbildung 4.12 und Abbildung 4.13 sind
alle Anbindungssysteme des Start- und Zubaunetzes entspre-
chend der Bestatigung des O-NEP 2025 sowie die Cluster in
Nord- und Ostsee dargestellt. Zu sogenannten Clustern werden
Windparks, die in einem raumlichen Zusammenhang stehen,
zusammengefasst und Uber eine gemeinsame Sammelanbin-
dung angebunden. Die BNetzA prift die vorgeschlagenen
MaBnahmen im O-NEP in Abstimmung mit dem Bundesamt
fur Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) hinsichtlich ihrer
energiewirtschaftlichen Notwendigkeit.

In der Nordsee wurden 13 unterschiedliche Cluster identifiziert,
in der Ostsee weitere 5. Standard fur solche Sammelanbindun-
gen sind 900 MW Gleichstromsysteme mit einer Spannung von
320 kV [54]. Mit den bisher fertiggestellten Netzanbindungs-
systemen werden in der Nordsee die Cluster 2 (alpha ventus,
DolWin1 & 3), Cluster 3 (DolWin2), Cluster 4 (HelWin1 & 2),
Cluster 5 (Sylwin1), Cluster 6 (BorWin1 & 2) und Cluster 8 (Bor-
Win3) sowie das Cluster 3 (Baltic1 & 2) in der Ostsee erreicht.

Ab 2026 werden Ausschreibungen auf Flachen in Nord- und
Ostsee stattfinden, die staatlich voruntersucht werden. Fur
den Zeitraum zwischen 2021 und 2025 findet zunachst ein
Ubergangsmodell Anwendung. Der Ausbau infolge dieser
Ausschreibungen wird mit 500 MW in 2021 in der Ostsee,
500 MW in 2022 in Nord- oder Ostsee, jeweils 700 MW in den
Jahren 2023 bis 2025 in Nord- oder Ostsee verteilt. Der O-NEP
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2025 soll die Erreichung dieser Vorgaben ermoglichen. Zudem
regelt dieser einen »clusteribergreifenden Netzanschluss«
(ausnahmsweise Zulassigkeit des Anschlusses eines Windparks
Uber einen anderen Cluster als denjenigen, in welchem sich der
betroffene Windpark befindet). [55]

Am 28. November 2016 wurde der bestatigte O-NEP 2025 von
der BNetzA ver6ffentlicht. Er umfasst vier Netzanbindungen
mit einem Ausbaubedarf von 2048 MW flr Offshore-Winder-
zeugung in der Nordsee und drei Netzanbindungen mit einem
Ausbaubedarf von 735 MW in der Ostsee. Die Anbindungen
NOR-1-1, NOR-3-3 und NOR-7-1 sollen mit einer Ubertragungs-
kapazitat von 900 MW realisiert werden, die Anbindungssyste-
me OST-2-1, OST-2-2 und OST-2-3 mit einer Ubertragungskapa-
zitat von je 250 MW. Das Anbindungssystem NOR-5-2 wird mit
einer Anbindungskapazitat realisiert, die der gegebenenfalls in
einer der beiden Gebotstermine nach § 26 Abs. 1 WindSeeG
bezuschlagten Gebotsmenge entspricht, jedoch 900 MW
nicht Uberschreitet [56]. An das Anbindungssystem NOR-7-1
kénnen ausnahmsweise auch Windparkprojekte aus Cluster 6
und an die Anbindungssysteme OST-2-1, OST-2-2 und OST-2-3
auch Windparkprojekte aus Cluster 1 und 4, entsprechend des
Bundesfachplans Offshore, angeschlossen werden. [55]

Mit dem am 31. Januar 2017 veroffentlichten ersten Entwurf
zum O-NEP 2030 stellen die UNBs den vierten und letzten
O-NEP zur &ffentlichen Konsultation. Dieser wird anschlieBend
durch einen Flachenentwicklungsplan entsprechend § 6 Wind-
SeeG abgeldst. Das BSH legt hierin im Einvernehmen mit der
BNetzA die Flachen fest, auf denen kiinftig Windparks errichtet
werden sollen. Zugleich wird festgelegt, wie und wann diese
Flachen angebunden werden. Der Flachenentwicklungsplan
wird damit das zentrale Planungsinstrument fir die Nutzung
der Windenergie auf See. [16, 57]

Die Gesamtlange des Zubau-Offshorenetzes in den Szenarien
A 2030, B 2030 und C 2030 belauft sich jeweils auf rund
2277 km, wobei 1527 km auf DC-Netzanbindungssysteme in
der Nordsee und 540 km auf AC-Netzanbindungssysteme in

Legende o 20 40
Herausgeser Bundesnettagarr l Zubau - Gleichstrom — Startnetz == Grenzkorridore
uelannachwess: € GeoSask-DE /BAG 2014 T

Dateeans.
Danem 02,02 2087

Abbildung 4.12: Darstellung der bestatigten Anbindungssysteme in
der Nordsee im O-NEP 2025 veréffentlicht am 25. November 2016.
Datenquelle: [55]
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Abbildung 4.13: Darstellung der bestétigten Anbindungssysteme
in der Ostsee im O-NEP 2025 veréffentlicht am 25. November 2016.
Datenquelle: [55]
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DolWin2 nach Midngelbehebung wieder am Netz

Wahrend der Testphase des Offshore Netzanschlusses
DolWin2 war eine Kabelkomponente mehrfach aus-
gefallen. Im Juni 2016 hatte der UNB TenneT erstmals
beschlossen, dass System vortiibergehend vom Netz zu
nehmen und hat den fir dieses Projekt beauftragten
Generalunternehmer zur Mangelbehebung aufge-
fordert. Am 7. November 2016 musste die Offshore-
Netzanbindung DolWin2 erneut vom Netz genommen
werden. Die voraussichtliche Reparaturzeit wurde mit
knapp finf Monaten angenommen und eine Wie-
derinbetriebnahme fir den 27. Marz 2017 geplant.
Die Mangelbehebung erfolgte schneller als geplant,
so dass DolWin2 und damit auch die angeschlossenen
Offshore-Windparks Gode Wind 1 und 2 bereits elf
Wochen friher, am 8. Januar 2017, wieder ans Netz
zugeschaltet werden konnten.

Die rund 135 Kilometer lange Netzanbindung, darun-
ter 45 Kilometer Seekabel (HGU), wird von TenneT im
Projekt DolWin2 realisiert. Mit der Kapazitat von 916
MW werden die Windparks Nordsee One, Gode Wind

1 und Gode Wind 2 an das Ubertragungsnetz ange-

schlossen. Die eigentliche Fertigstellung und Abnahme
war ursprunglich fir 2016 erwartet. [58]
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der Ostsee entfallen. Im Szenario B 2035 wird aufgrund des
deutlich hoéheren Transportbedarfs in 2035 von 3702 Kilo-
meter ausgegangen. Die Gesamt-Ubertragungskapazitat des
Zubau-Offshorenetzes betragt 7,4 GW fur das Zieljahr 2030,
wobei 5 GW auf die Nordsee und 2,4 GW auf die Ostsee
entfallen. Fir das Zieljahr 2035 werden 11,4 GW ermittelt.
Das geschatzte Investitionsvolumen flr das deutsche Off-
shorenetz wird bis 2030 mit rund 16 Mrd € und im Szenario
B 2035 mit rund 22 Mrd € angenommen. [16]

Im September 2016 begann der Bau der 623 km langen
Stromtrasse von Deutschland nach Norwegen. Das HGU-See-
kabel »NordLink«, mit einer Kapazitat von 1400 MW, soll
ab 2019 im Probebetrieb die norwegischen Pumpspeicher-
kraftwerke mit dem deutschen Stromnetz verbinden, um
den Austausch erneuerbarer Energie zu vereinfachen. Die
Fertigstellung ist fir 2020 geplant. [59]
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alpha ventus NOR-2-1 in Betrieb 2010
BorWin1 NOR-6-1 400 in Betrieb 2010
Baltic 1 OST-3-1 51 in Betrieb 2011
Baltic 2 OST-3-2 339 in Betrieb 2014
HelWin1 NOR-4-1 576 in Betrieb 2014
Riffgat NOR-0-1 113 in Betrieb 2014
DolWin 1 NOR-2-2 800 in Betrieb 2015
HelWin2 NOR-4-2 690 in Betrieb 2015
SylWin1 NOR-5-1 864 in Betrieb 2015
BorWin2 NOR-6-2 800 in Betrieb 2015
Nordergriinde NOR-0-2 111 Probebetrieb 2016
DolWin 2 NOR-3-1 916 Probebetrieb 2016

Tabelle 4.1: Bestehende und geplante Netzanschliisse in der deutschen Nord- und Ostsee. Datenquelle: [56]
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Technische Entwicklung

Zubau. Im Jahr 2016 wurden in Deutschland an Land insge-
samt 1550 Anlagen mit einer Nennleistung von 4394 MW er-
richtet. Nach dem Rekordjahr 2014, in dem mit 1770 WEA eine
Leistung von 4747 MW installiert wurde, liegt das Jahr 2016,
gemessen an der an Land neu installierten Leistung, nur knapp
an zweiter Stelle. Gleichzeitig erfolgte in 2016 der Rickbau
von 242 WEA bzw. einer Gesamtleistung von 262 MW. Der
Vergleich zeigt: Wahrend die zurlickgebauten WEA im Schnitt
eine Leistung von 1,08 MW hatten, waren die neu errichteten
WEA mit im Schnitt 2,83 MW deutlich leistungsstarker.

Standorte. Das Deutsche Institut fur Bautechnik (DIBt) unter-
teilt Deutschland, entsprechend der jeweiligen Windverhaltnis-
se, in vier Windzonen. Es wird unterschieden nach Windzone |
(Schwachwindstandorte), Windzone Il (typische Binnenlands-
tandorte), Windzone Illl (Kistennahe Standorte) und Wind-
zone IV (Kustenlinie), vgl. Abbildung 5.2 [60]. In den ersten
Jahren der Windenergienutzung konzentrierte sich der Zubau
vornehmlich auf die Windstarken Windzonen Ill und IV. Wie
Abbildung 5.1a zeigt, werden mittlerweile die meisten WEA in
den Windzonen | und Il errichtet. In der Windzone Il fand im
Jahr 2016 mit rund 50 Prozent (765 WEA) der starkste Zubau
statt. Im Vergleich zu den Jahren 2014 und 2015 ist der Anteil
neuer WEA in den Windzonen Ill und IV weiter zurlickgegan-
gen. Nach Abbildung 5.3 ist der GroBteil des Anlagenbestandes
(Stand 2014) auf landwirtschaftlich genutzten Flachen instal-
liert. Zwar werden die meisten WEA auch weiterhin auf Agrar-
flachen errichtet, mit 25 Prozent der installierten WEA haben
Waldflachen jedoch in 2016 eine hohe Relevanz, welche ge-
genlber 2015 (20 Prozent) um 5 Prozentpunkte gestiegen ist.
Der Riickbau von WEA erfolgte in 2016 vornehmlich auf Agrar-
flachen (94 Prozent) bzw. in DIBt Windzone IV (39 Prozent).

Anlagenkategorien. Zur Beobachtung der Weiterentwicklung
der Anlagentechnologie wurden die WEA-Typen in die Katego-
rien DD (Direktantrieb), DD-PMSG (Direktantrieb mit Perma-
nentmagnet-Generator), EESG (Getriebeanlage mit fremder-
PMSG (Getriebeanlage mit
permanenterregtem Generator), DFIG (Getriebeanlage mit

regtem Synchrongenerator),
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Abbildung 5.1: Anlagenzubau nach Standortkategorie, Leistungs-
klasse und Anlagenkonzept (1995-2014). Datenquellen: [8], [60], [9]
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o Installiert in 2015
o Installiert in 2016

Abbildung 5.2: Installation von WEA in den verschiedenen DIBt-Windzonen. Datenquellen: [60], [9]
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doppeltgespeistem Asynchrongenerator), |1G (Getriebeanlage
mit Asynchrongenerator), CS (Drehzahlstarre WEA) und Sonsti-
ge (Anlagentypen mit anderen Konzepten oder unzureichenden
Details) unterteilt. Die Bezeichnung der Kategorie stitzt sich
auf das jeweils pragnanteste Merkmal des Konzeptes. Mit
einem Anteil von rund 43 Prozent dominieren die direkt ange-
triebenen WEA des Marktfihrers Enercon (vgl. Abbildung 5.17).
Ebenfalls stark vertreten sind Getriebeanlagen mit doppeltge-
speisten Asynchrongenerator (34 Prozent) oder einem Asyn-
chrongenerator in Kombination mit Vollumrichtern (15 Pro-
zent). Nach einem kurzen Hoch sinkt der Anteil von WEA mit

permanenterregtem Generator in 2016 weiter ab, auf nun rund

6 Prozent. Zurlckgebaut wurden primar drehzahlstarre WEA
(44 Prozent), sowie mit einem Anteil von jeweils rund 20 Pro-
zent WEA mit Direktantrieb oder doppeltgespeistem Asyn-
chrongenerator.

I \andwirtschaftliche Flache
B Walder und naturnahe Flache|
B bebaute Flache

Bestand 2014 2016

Abbildung 5.3: Verteilung des Bestandes und Zubaus von WEA auf
die verschiedenen Bodenbedeckungsarten in Deutschland. Daten-
quellen: [61], [9], [62]

Windenergie im Wald: Bedeutung des Brandschutzes und der Brandbekampfung

Kommt es zu einem Brand einer Windenergieanlage ist
das kontrollierte Abbrennen der WEA im Regelfall die
einzige Handlungsoption. Durch die Feuerwehr ist keine
Brandbekampfung im Bereich der Gondel oder des Rotors
moglich, die MaBnahmen der Feuerwehr beschranken
sich daher auf die Verhinderung einer Ausbreitung des
Brandes auf angrenzende Bereiche. [63]

Auf landwirtschaftlich genutzten Flachen ist diese Vor-
gehensweise unproblematisch. In Waldern ist die Gefahr
einer Ausbreitung des Brandes (Waldbrand) jedoch
grundsatzlich hoher, wodurch das Brandschutzkonzept
und die aktive Brandbekampfung in den Fokus riicken.
An erster Stelle steht die Vermeidung von Branden,
der Einbau eines Blitzschutzsystems ist beispielsweise
Pflicht. Ebenfalls Teil des Brandschutzes kann eine sog.

Brandschutzbepflanzung zur Verringerung des Ausbrei-
tungsrisikos sein. [64]

Doch auch eine aktive Brandbekdampfung kann als
erforderlich erachtet werden. [64] Fur den Fall, dass
Instandhaltungspersonal vor Ort ist, sind Feuerldscher
bereitzustellen. Im Regelfall ist die WEA jedoch unbe-
mannt. Daher empfehlen sich selbststandige, stationare
Feuerléschanlagen. Hierbei kommen Gasléschanlagen
(CO2 oder Inertgase) oder Wasserldschanlagen (z.B.
Feinsprihldschtechnik) in Frage. In Verbindung mit einer
friihzeitigen Branderkennung kann ein Brand so friih
erkannt, bekampft und das Abbrennen der WEA verhin-
dert werden. [65] Neben der Umwelt wird damit auch das
Investitionsobjekt WEA geschiitzt.
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Abbildung 5.4: Boxplots von Rotordurchmesser, Nabenhéhe, Nenn-
leistung und spezifischer Nennleistung der im Jahr 2016 installierten

WEA. Datenquelle: [9]
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Abbildung 5.5: Nennleistung nach Rotordurchmesser verschiedener

Anlagetypen. Datenquellen: [8], [9]
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Leistungsklassen. Nachdem im Jahr 2015 WEA der 3-4 MW-
Leistungsklasse erstmals einen Anteil von mehr als 50 Prozent
erreichten, hat sich der Trend zu leistungsstarkeren WEA weiter
fortgesetzt und der Anteil dieser Klasse ist auf 58 Prozent ge-
stiegen, siehe Abbildung 5.1b. In der Klasse der WEA ab 5 MW
Leistung, welche sich auf den Anlagentyp E-126 des Herstellers
Enercon beschrankt, wurden seit dem Jahr 2014 keine neuen
WEA mehr errichtet. In 2016 lag die maximale Leistung bei
4500 kW, welche kurz vor Jahresende mit drei WEA des neuen
Anlagentyps Gamesa G128/4500 in Niedersachsen realisiert
wurde. Die mittlere Nennleistung der in 2016 installierten WEA
lag bei 2,83 MW, dabei hatten 50 Prozent der WEA eine Leis-
tung von 2,4-3,2 MW. Die gesamte Spannbreite der installierten
Nennleistung lag zwischen 0,8 und 4,5 MW (vgl. Abbildung 5.4).

AnlagengroBe. 2016 wurden in Deutschland insgesamt 146
verschiedene Anlagetypen und Konfigurationen mit unter-
schiedlichen Leistungen, Rotordurchmessern und Nabenhdhen
errichtet. Sowohl in Bezug auf die Leistung als auch hinsichtlich
des Rotordurchmessers und der Nabenhohe, findet eine Anpas-
sung der verwendeten Anlagentypen an standortspezifische
Bedingungen statt. Abbildung 5.4 zeigt, dass die Rotordurch-
messer der 2016 zugebauten Anlagen im Bereich von 48-131 m
mit einem Mittelwert von 109 m liegen. Wie der Boxplot zeigt,
wurden trotz dieser groBen Spannbreite 50 Prozent der WEA mit
einem Rotordurchmesser im engen Band von 101 m bis 115 m
errichtet. Den groBten Rotordurchmesser der fir den Onshore-
Markt konzipierten Anlagen halten, wie schon im Jahr 2015,
Anlagen vom Typ Nordex N131. Der mittlere Rotordurchmesser
der in 2016 zurlickgebauten WEA lag im Vergleich bei 55 m.

Die in Abbildung 5.4 dargestellten technischen Eigenschaften
kamen 2016 in der Praxis in vielfaltigen Kombinationen zum
Einsatz, siehe auch Abbildung 5.5. Als Beispiele der in 2016
installierten Anlagentypen lassen sich an dieser Stell die An-
lagentypen Enercon E-70 und GE 2.5-120 heranziehen. Wah-
rend sich beide Anlagentypen mit 2,3 MW bzw. 2,5 MW in der
Leistung ahnlich sind, ist der Rotordurchmesser der Anlage von
GE rund 1,7 mal groBer. Die vom Wind Uberstrichene Flache
des Rotorblattes ist sogar rund dreimal so groB.
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Mit steigender Hohe nimmt die Windgeschwindigkeit je nach
Standort erheblich zu. Da die im Wind enthaltene Leistung pro-
portional zur dritten Potenz der Windgeschwindigkeit ist, hat
die Nabenhdhe maBgeblichen Einfluss auf den Ertrag der WEA.
2016 lag die Nabenhdhe der errichteten WEA zwischen 50 und
164 m (siehe Abbildung 5.4). Die hochste in 2016 errichtete
WEA war eine Anlage vom Typ Nordex N131 mit einer Naben-
hohe von 164 m. Damit wurde in 2016 auch der noch aus dem
Jahr 2006 stammende Hohenrekord von 160 m eingestellt,
sieche Abbildung 5.6. Auch die maximale Gesamthdhe einer
WEA bis zur Flligelspitze hat sich somit auf rund 230 m erhoht.
Im Mittel hatten die neu errichteten WEA eine Nabenhohe von
127 m, dabei lagen 50 Prozent der WEA zwischen 119 und
141 m. Gleichzeitig resultieren die an bestimmten Standorten
existierenden Hohenbeschrankungen in den teilweise niedrigen
Nabenhohen neu errichteter WEA.

Wird die Nabenhéhe in Bezug zur jeweiligen DIBt-Windzone
des Standorts gesetzt (siehe Abbildung 5.7), zeigt sich, dass
sich der Zubau von WEA mit kleiner Nabenhdhe weitgehend
auf die Windzonen I,Ill und IV beschrankt. In den Windzonen
I und Il sind hauptsachlich groBe Nabenhohen zu finden. Da an
der Kiste schon in geringeren Hohen starke Windgeschwin-
digkeiten vorherrschen, kdénnen die Anlagen dort bereits mit
niedrigeren Nabenhohen einen hohen Ertrag erzielen. Durch
eine hohere Oberflachenrauigkeit werden im Mittelgebirge
gute Windgeschwindigkeiten erst in besonders groBen Héhen
erreicht.

Einhergehend mit dem Trend zu Anlagen mit gréBeren Dimen-
sionen, steigt auch die durchschnittliche Anlagenleistung weiter
kontinuierlich an. Mit rund 2,83 MW wuchs die durchschnitt-
liche Leistung der 2016 errichteten WEA ggu. 2015 um 4,1 Pro-
zent. Die 2016 errichteten Anlagen haben im Mittel einen
Rotordurchmesser von rund 109 m (+4,3 Prozent ggi. 2015)
und eine Nabenhohe von rund 128 m (4,8 Prozent ggl. 2015).
Das kurze Einknicken der mittleren Nabenhohe im Jahr 2014
bleibt damit eine Ausnahme.
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Abbildung 5.6: Nennleistung nach Nabenhdhe verschiedener Anla-

getypen und Konfigurationen. Datenquellen: [8], [9]
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39




WINDENERGIE REPORT DEUTSCHLAND 2016

160 3.200

1Nabenhoéhe
140— "Rotordurchmesser -

= Leistung / 2.800
M |

2.400

g
o
S
S

Leistuna kw1

1.600

[N}
=}
s}

Durchmesser, Hohe [m]

Abbildung 5.8: Zeitliche Entwicklung der Anlagendimensionen.
Datenquellen: [8], [9]
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Mit einer durchschnittlichen Nennleistung von 1,65 MW wuchs
die mittlere Leistung des deutschen Anlagenbestandes um rund
5 Prozent ggu. 2015 an (vgl. Abbildung 5.9). Nach einer langen
konstanten Phase geht der Leistungsbestand von Anlagen mit
Leistungen unterhalb von 2 MW mittlerweile kontinuierlich
zurlick. Weiterhin gewachsen sind in 2016 die Bestande in der
2-3 MW-Klasse und insbesondere in der 3—-4 MW-Klasse. Mit
einem Leistungsbestand von 10 221 MW wuchs diese Klasse
innerhalb des Jahres 2016 um rund 38 Prozent. Die insgesamt
leistungsstarkste Kategorie ist mit 20 689 MW nach wie vor die
der Anlagen mit 2-3 MW. In der Klasse der leistungsstarksten
Anlagen (5 MW und mehr) gab es seit dem Jahr 2014 keinen
Zubau mehr.

Stark- und Schwachwindanlagen. Die Differenzierung in
Anlagen fur Standorte mit besseren Windbedingungen (Stark-
windanlagen) und Standorte mit weniger vorteilhaften Bedin-
gungen (Schwachwindanlagen), wie sie auch in Abbildung 5.5
und Abbildung 5.6 erkennbar ist, lasst sich in der durchschnitt-
lichen spezifischen Leistung pro Quadratmeter Rotorflache fir
die jeweiligen Windzonen wiederfinden sowie anhand der un-
terschiedlichen Entwicklung der Turmhohen erkennen. Abbil-
dung 5.10 zeigt die zeitliche Entwicklung des Mittelwerts dieser
KenngréBe in den vier unterschiedlichen DIBt-Windzonen. In
der Planung werden die Anlagentypen entsprechend des ver-
flgbaren Winddargebots ausgewahlt. In Windzone | haben die
WEA im Schnitt mit 277 W/m?2 die niedrigste spezifische Nenn-
leistung, in Windzone IV mit 406 W/m? die hochste. Die Wind-
zonen Il und Il liegen dazwischen mit 308 \W/m?2 bzw. 341 W/m2.
Wahrend die spezifische Nennleistung der Anlagen in den
Windzonen | und Il weiterhin sinkt, sind die spezifischen Nenn-
leistungen in den Windzonen Ill und IV zuletzt wieder gestiegen.

Eine entsprechende Entwicklung zeigt sich auch bei der Na-
benhohe. Ins Verhaltnis zur Nennleistung der jeweiligen WEA
gesetzt, kann ebenfalls eine spezifische Nennleistung [kW/m]
bestimmt werden. Erwartungsgemal fallt diese in der Wind-
zone IV mit 30,5 kW/m deutlich héher aus als in Windzone |
mit 19,9 kW/m. Die Windzonen Il und Iil liegen mit 21,9 kW/m
bzw. 24,6 kW/m nur knapp neben den Randwerten. Trotz der
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zunehmenden Nabenhdhen ist an dieser Stelle, aufgrund der
zusatzlichen Abhangigkeit von der Nennleistung, derzeit kein
klarer Trend bei der Entwicklung auszumachen, siehe auch
Abbildung 5.11.

ProjektgroBe. Bei Betrachtung immer neuer Rekordmeldun-
gen zu den ProjektgroBen in Nord- und Stidamerika, Asien oder
Osteuropa, mit teils weit tber 100 WEA pro Projekt, erscheinen
die in Deutschland realisierten Projekte relativ klein. Zwar
existieren auch in Deutschland Windparks bzw. Windfelder mit
hohen zweistelligen Anlagenzahlen, diese setzen sich jedoch
aus mehreren, teils mit groBen zeitlichen Abstanden, realisier-
ten Projekten zusammen. Wie Abbildung 5.12 zeigt, bestehen
die meisten der 2016 realisierten Projekte aus nur 1-2 WEA,
groBe Projekte mit mehr als 8 WEA machen dagegen weniger
als 10 Prozent der Projekte aus. Die meisten WEA werden
trotzdem in Projekten mit einer GroBe von mehr als 8 WEA
installiert. Als Griinde fur die relativ kleinen Projekte sind primar
die dichte Besiedlung Deutschlands sowie die insbesondere im
Binnenland komplexe Orographie anzuflihren. Die Entwicklung
immer groBerer Anlagendimensionen fiihrt auBerdem tenden-
ziell zu zahlenmaBig kleineren Projekten.

Altersstruktur. Zum Ende 2016 haben 3146 der in Deutsch-
land installierten WEA die angenommene Lebensdauer von
20 Jahre Uberschritten. Dies entspricht etwa 11,3 Prozent des
Anlagenbestandes, allerdings nur 2,5 Prozent der Nennleis-
tung (durchschnittlich 360 kW), vgl. Abbildung 5.13. Da bis
zum August 2014 jedoch keine vollstandigen Angaben Uber
den Rickbau von WEA vorliegen, sind die genannten Zahlen
tendenziell zu hoch. Der zu erwartende Abbau dieser Anlagen
hat somit nur einen sehr geringen Einfluss auf die installierte
Windleistung. Vielmehr kénnten die Standorte dieser Anlagen
durch RepoweringmaBnahmen genutzt werden, um neuere
und leistungsstarkere Anlagen zu errichten, sofern die aktuellen
Planungsvorgaben dies an den Standorten zulassen.

Riickbau und Repowering. Mit der Alterung des Anlagenbe-
standes unweigerlich verknUpft ist der kontinuierliche Rickbau
bzw. Ersatz bestehender WEA. Wahrend es in der Vergangenheit
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Abbildung 5.11: Zeitliche Entwicklung der Nennleistung in Bezug
zur Nabenhéhe innerhalb der unterschiedlichen DIBt-Windzonen.

Datenquellen: [8], [9], [60]
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Abbildung 5.12: ProjektgréBe zu den im Jahr 2016 realisierten WEA.
Datenquelle: [9]
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Abbildung 5.13: Altersstruktur der WEA nach installierter Leistung.

Datenquellen: [8], [9]
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Abbildung 5.14: Altersstruktur der im Jahr 2016 zuriickgebauten
WEA. Datenquelle: [9]
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Abbildung 5.15: Technische Eigenschaften der im Jahr 2016 zurtick-
gebauten WEA. Datenquelle: [9]
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eine Forderung des Repowerings durch das EEG gab, erfolgt
seit August 2014 der Rickbau von WEA nur noch Aufgrund des
Anlagenzustandes oder weil der Standort mit einer modernen
WEA lohnenswerter genutzt werden kann [66].

Im Jahr 2016 wurden insgesamt 242 WEA mit einer Gesamt-
leistung von 262 MW zurlckgebaut bzw. stillgelegt, siehe
Abbildung 5.14. Trotz des entfallenen Repoweringbonus haben
die meisten (rund 81 Prozent) der stillgelegten WEA das 20.
Betriebsjahr nicht vollendet. Vor diesem Hintergrund ist der
hohe Anteil von WEA der 1-2 MW-Klasse an den stillgelegten
WEA nicht verwunderlich. Entsprechend der hohen Bandbreite
des Alters der auBer Betrieb genommenen WEA zeigen auch
die Boxplots der technischen Eigenschaften in Abbildung 5.15
insbesondere bei Rotordurchmesser und Nennleistung eine
groBe Spannbreite.

Insgesamt 219 der in 2016 errichteten WEA mit einer Gesamt-
leistung von 614 MW wurden als Ersatz fir zurlickgebaute
WEA ausgewiesen. Da die Stilllegungen der hierbei ersetzen
Anlagen zum Teil auch bereits in 2015 erfolgt sein kdnnen, ist
ein direkter Vergleich der Zahlen zum Riickbau und Repowering
nur von begrenzter Aussagekraft.

Anlagenhersteller. Der deutsche Anlagenbestand (vgl. Abbil-
dung 5.16) setzt sich aus einer Vielzahl verschiedener Hersteller
zusammen. 24 dieser Hersteller weisen einen Bestand von min-
destens 10 WEA auf. Rund 95 Prozent des Anlagenbestandes
stammt jedoch von sieben Herstellern. Eine besondere Stellung
nehmen die Hersteller Enercon und Vestas ein (18 086 Anlagen,
65 Prozent).

Die Marktanteile beim Anlagenzubau 2016 konzentrieren
sich im Wesentlichen auf finf Anlagenhersteller, siehe Abbil-
dung 5.17. Mit 659 Anlagen wurden in 2016 43 Prozent der
installierten WEA von Enercon geliefert, gefolgt von Vestas
mit 326 Anlagen (21 Prozent). Die Platze 1 und 2 sind damit
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weiterhin fest in den Handen von Enercon und Vestas. Wah-
rend die Hersteller Nordex und GE Energy ihre Position festigen
konnten und sich um je einen Platz in der Rangliste verbesser-
ten, ist der Marktanteil von Senvion gegentber 2015 deutlich
zurlickgegangen. Erstmals seit dem Jahr 2011 waren in 2016
wieder WEA der Firma FWT energy (ehemals Fuhrlander) am
deutschen Markt relevant.

Windressourcen

Ertragsindex. Die bedeutendste externe EinflussgroBe fir WEA
an Land ist die Windgeschwindigkeit. Sie variiert standig und
ist damit eine der zentralen technischen und wirtschaftlichen
Unsicherheiten bei der Windenergienutzung. Abgesehen von
kurzzeitigen Fluktuationen kommt es auch zu deutlichen Abwei-
chungen der Jahreswerte von den langjahrigen Mittelwerten.
Geografisch und topografisch bedingte regionale Unterschiede
kommen hinzu. Eine Einordnung eines spezifischen Jahres in
den langerfristigen Verlauf der Windbedingungen wird damit
unumganglich. Hierzu eignet sich besonders ein Ertragsindex,
bei dem die Windbedingungen mit den technischen Daten
einer WEA verknilpft werden und die Unterschiede zwischen
den Windjahren greifbar werden. Abbildung 5.18 zeigt den Er-
tragsindex 2016 flr Europa im Verhaltnis zum 20-jahrigen Mit-
telwert auf Basis der Ertragsberechnung fir eine exemplarische
WEA vom Typ Vestas V90 mit 100 m Nabenhohe und 2 MW
Nennleistung. Die Berechnung des Ertragsindex erfolgt durch
eine Verfeinerung von Reanalysedaten mit Hilfe eines 3-dimen-
sionalen atmospharischen Stromungsmodells sowie der Veri-
fikation der Ergebnisse anhand von Wind- und Ertragsdaten.
Der Ertragsindex 2016 zeigt fir Nordeuropa sowie weite Teile
Slideuropas stark unterdurchschnittliche Windbedingungen.
Besonders betroffen sind Deutschland, Osterreich, Tschechien
sowie Teile Polens und Frankreichs. Auch die Standorte der
deutschen Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee haben in
2016 unterdurchschnittliche Windbedingungen gesehen.

Abbildung 5.18 (rechts): Ertragsindex 2016 (20x20 km Auflésung) fir
Europa im Verhéltnis zum 20-jdhrigen Mittel auf Basis von MERRA-
2-Daten. Quelle: [67]
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Abbildung 5.16: Marktanteil der Anlagenhersteller in Deutschland,
Basis Anlagen in Betrieb bis Ende 2016. Datenquellen: [8], [9]
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Abbildung 5.17: Marktanteil der Anlagenhersteller in Deutschland,
Zubau 2016. Datenquelle: [9]
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Abbildung 5.19: Ertragsindex 2016 (5x5 km Auflésung) fiir Deutsch-
land im Verhéltnis zum 20-jdhrigen Mittel auf Basis von NCEP/INCAR-
Daten. Quelle: [67]
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Abbildung 5.20: Erwartete Windbedingungen der Windgutachten
an den Standorten neu installierter WEA. Datenquelle: [9]
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Einen fur Deutschland hoher aufgelosten Ertragsindex zeigt
Abbildung 5.19. Im flachenmaBig groBten Teil Deutschlands
lag der Ertragsindex im Jahr 2016 zwischen 85 Prozent und
90 Prozent des langjahrigen Mittels, in weiten Teilen jedoch
auch zwischen 80 Prozent und 85 Prozent. Insbesondere im
komplexen Gelande der Mittelgebirgslagen zeigen sich tenden-
ziell fir 2016 niedrigere Ertrage als im langjahrigen Mittel. Nach
dem ertragsstarken Jahr 2015 ist das Jahr 2016, wie auch das
Jahr 2014, insgesamt als windschwaches Jahr einzuordnen.

Erwartete lokale Windbedingungen. Entscheidend flr den
Ertrag und die Wirtschaftlichkeit der einzelnen WEA sind die
spezifischnen Windbedingungen am jeweiligen Standort. In
der Planungsphase werden daher sogenannte Windgutachten
erstellt, auf deren Basis die weitere Planung und Kalkulation
der Projekte erfolgt. Grundlage der Windgutachten sind in der
Regel Windmessungen oder historische Daten benachbarter
Anlagen. Durch den Abgleich mit langfristigen Daten, bei-
spielsweise einem Wind- oder Ertragsindex, wie in Abbildung
5.18 dargestellt, erfolgt eine Abschatzung der langfristigen
Windbedingungen am Standort.

Der Boxplot in Abbildung 5.20 zeigt die erwartete mittlere
Windgeschwindigkeit aus den Windgutachten der in den
Jahren 2015 und 2016 errichteten WEA. In beiden Jahren
wurden 50 Prozent der Projekte bei erwarteten mittleren
Windgeschwindigkeiten zwischen 6,2 und 7,1 m/s realisiert.
Der Mittelwert der mittleren Windgeschwindigkeiten ist fir die
in 2016 installierten WEA mit 6,77 m/s gegentber 6,71 m/s in
2015 leicht gestiegen. Die Grinde fur Anderungen zwischen
den verschiedenen Jahren sind vielfaltig. Neben der Qualitat
der verfligbaren Standorte und der gewdhlten Nabenhohen
kénnen auch Anderungen am Wind-/Ertragsindex oder der
Prognosemodelle zu abweichenden Ergebnissen fihren.
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Beim Ausbau der Windenergie an Land werden komplexe
Standorte in Mittelgebirgsregionen und Waldern immer
haufiger. Eine genaue Kenntnis der Windbedingungen
an diesen Standorten ist daher besonders wichtig.

Zur Windmessung kommen heute meist Messmasten und
LiDAR-Gerdte zum Einsatz. Mit einem Messmast lasst
sich die Windgeschwindigkeit sehr genau bestimmen,
der Einsatz ist jedoch auf einen ausgewahlten Standort
begrenzt. LiDAR-Gerate lassen sich deutlich einfacher
versetzen, durch eine Kombination mehrerer Gerate
wurden in Forschungsvorhaben auBerdem bereits Wind-
felder vermessen. Im komplexen Gelande bedarf es zur

Betriebsergebnisse

Volllaststunden. Wird der Jahresertrag einer WEA durch ihre
Nennleistung dividiert, erhalt man die Anzahl der Stunden die
ebenjene WEA theoretisch bei voller Leistung betrieben werden
muss um den Jahresenergieertrag bilanziell zu erreichen. Diese
sog. Volllaststunden ermdglichen durch die Normierung auf die
Leistung den Vergleich zwischen verschiedenen Standorten,
Anlagen oder Jahren. Deutsche Onshore-WEA erreichten in
2016 nach vorldufigen Daten etwa 1553 Volllaststunden (vgl.
Abbildung 5.21) und liegen damit wieder deutlich niedriger als
im sehr ertragsstarken Jahr 2015. Die vorlaufigen Volllaststun-
denzahlen flr 2016 basieren auf den Hochrechnungsdaten der
UNB. In der Vergangenheit wurden die tatsachlichen Ertrage
durch die Hochrechnungsdaten sowohl deutlich unter- als
auch Uberschatzt. Gleichzeitig liegt die Volllaststundenzahl
auch unter dem 5-Jahres-Mittel (1625 Volllaststunden) sowie
10-Jahres-Mittel (1651 Volllaststunden). Der
der unterjahrig installierten Leistung fuhrt in 2016 zu einer

dem Einfluss
Unsicherheit von rund 11 Prozent. Insgesamt wird das durch
den Ertragsindex in Abbildung 5.19 zu erwartende schwache
Windjahr durch die vorlaufigen Volllaststunden des deutschen
Anlagenparks bestatigt.

Korrektur der LiDAR-Messung jedoch einer erganzenden
CFD-Simulation.

Zur Messung des tatsachliches Windfeldes bzw. der Stro-
mungsbedingungen an einem komplexen Standort lassen
sich auch unbemannte Flugdrohnen einsetzen, welche
beliebige Positionen eines Standorts vermessen kénnen.
Die so gewonnen Daten kénnen auch zur Validierung der
Rechenmodelle eingesetzt werden.

Im Special Report »Fliegende Messsysteme« werden ab
Seite 72 die entsprechenden Forschungsarbeiten und
Erkenntnisse der Universitaten Stuttgart und Tibingen
vorgestellt.

2.000

1.500

1.000

Volllaststunden [h]

) I III
0

N & &

S S

< _ _
[

NS D © % SO I

Q Q Q Q NN AFN? AN o g E

BT DA TP S
N
PHENY

Abbildung 5.21: Entwicklung der Onshore-Volllaststunden fir
Gesamtdeutschland. Datenquellen: [8], [9], [68], [44, 47-49]
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Abbildung 5.23: Erwartete Volllaststunden der installierten WEA.

Datenquelle: [9]
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Abbildung 5.22 zeigt die mittleren historischen Volllaststunden
in den Regelzonen der UNB im Vergleich zu den vorldufigen
Volllaststunden des Jahres 2016. WEA, die in der Regelzone des
UNB TenneT errichtet wurden, erreichten im Durchschnitt Gber
die Jahre 2010-2015 mit 1689 Volllaststunden die hochsten
Werte. Mit durchschnittlichen 1648 Volllaststunden erreichten
Anlagen in der Regelzone von 50Hertz die zweithdchsten
Volllaststunden. Der Grund fir die Unterschiede zwischen den
verschiedenen Netzbetreibern liegt primar in der unterschiedli-
chen Standortqualitat in den vier Regelzonen. So handelt es sich
beispielweise bei der Regelzone von TransnetBW ausschlieBlich
um Binnenlandstandorte. Eine groBBe Unsicherheit in der Anga-
be der Volllaststundenzahl fir die Regelzone von TransnetBW
resultiert aus der Steigerung der Windenergieleistung in dieser
Zone um fast 44 Prozent im Jahr 2016. Der starke Zubau von
Schwachwindanlagen in dieser Regelzone erklart auch die
Steigerung der Volllaststunden gegenlber dem langjahrigen
Mittelwert.

Einen deutlichen Kontrast zu den in 2016 vom deutschen An-
lagenbestand erreichten Volllaststunden bilden die erwarteten
mittleren Volllaststunden der in 2016 neu errichteten WEA.
Mit 2721 h liegen die erwarteten Volllaststunden der neuen
WEA um den Faktor 1,7 hoher als das 10-Jahres-Mittel des
Anlagenbestandes. Der Boxplot in Abbildung 5.23 zeigt, dass
50 Prozent der in 2016 errichteten WEA im langjahrigen Mittel
Volllaststunden zwischen 2450 und 3060 h erreichen sollen.
Beim Vergleich mit den erwarteten mittleren Windgeschwindig-
keiten der Windgutachten (Abbildung 5.20) ist auffallig, dass
die erwarteten Volllaststunden der in 2016 installierten WEA
gegenuber den in 2015 installierten WEA sinken, wahrend die
erwarteten mittleren Windgeschwindigkeiten leicht steigen.

Investitionskosten. Die Kosten zur Errichtung von WEA wer-
den sich in Haupt- (Gondel, Turm, Rotorblatter, Transport und
Installation der Anlage) und Nebeninvestitionskosten unterteilt.
Die nachfolgenden Zahlen (siehe Abbildung 5.24) zu Investi-
tionskosten stammen aus einer in 2015 aktualisierten Studie
der Deutschen WindGuard. Es werden die Ergebnisse zu den in
Deutschland am haufigsten aufgestellten Anlagentypen vorge-
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stellt, welche sich in den Leistungsklassen von 3 MW bis 4 MW
befinden und eine Nabenhéhe zwischen 120 m und 140 m
aufweisen. Die mittleren Hauptinvestitionskosten belaufen sich
auf rund 1180 €/kW, was einem Anteil von 75 Prozent der
Gesamtinvestitionskosten entspricht. Mit Nebeninvestitionskos-
ten i. H. v. 387 €/kW ergeben sich Gesamtinvestitionskosten
von etwa 1567 €/kW. Abhédngig vom jeweiligen Projekt und
Standort sind deutliche Abweichungen maglich.[69]

Betriebskosten. Im Betrieb von Windenergieanlagen entste-
hen klassische Fixkosten, etwa fur die Pacht des Grundstiickes,
fir Versicherungsbeitrdge, Geschafts- und Betriebsfihrung
und sonstige Verwaltungskosten. Die Kosten flr Wartung und
ReparaturmaBnahmen verhalten sich zu einem Teil fix, zum
anderen Teil nutzungs- und belastungsabhdngig. Je nach Art
des Servicevertrags werden die Instandhaltungskosten durch
regelmaBige Zahlungen getragen. Dem Betreiber wird dafir
eine Mindest-Verfligbarkeit garantiert. Die Hohe der Zahlungen
hangt auch davon ab, ob groBe Reparaturen oder der Tausch
von GroBkomponenten im Vertrag mit eingeschlossen sind.

Hohe und Zusammensetzung der Betriebskosten veranschau-
licht Abbildung 5.25. Die Auswertung basiert auf der Sammlung
von 1410 Jahresabschlissen aus den Jahren 2000 bis 2013 von
219 Windenergiebeteiligungsgesellschaften des Steuerberaters
Werner Daldorf. Dabei liegt der Schwerpunkt der Daten auf
Parks, die in den Jahren 1998 bis 2006 in Betrieb genommen
wurden. Die nominalen Kosten aus den jeweiligen Jahren
wurden mit dem Verbraucherpreisindex auf den Kostenstand
2016 verteuert.

Die Betriebskosten steigen nach dem Ablauf der Garantie in den
ersten Jahren deutlich an. Etwa ab dem 7. Betriebsjahr machen
die Wartungs- und Reparaturkosten mehr als die Halfte der
Betriebskosten aus. Bezogen auf die Nennleistung liegen die
Betriebskosten in den ersten Jahren bei 30 €/kW und erreichen
etwa ab dem 6. Jahr ein Niveau von 50 €/kW (vgl. Abbildung
5.25). Fur eine Abschdtzung der Kostenentwicklung in den
letzten Betriebsjahren ist die Datengrundlage bisher noch nicht
ausreichend.

ErschlieBung
3%

Netzanbindung
5%

Gesamtinvestitionskosten:
1.567 €kW

Abbildung 5.24: Verteilung der mittleren Gesamtinvestitionskosten
(Anlage 3-4 MW, 120 m — 140 m Nabenhdhe). Datenquelle: [69]

OPEX pro kW Parknennleistung, p.a.
[€_2016/kW]

6 7 8

Betriebsjahr
= Versicherungsbeitrdge = Verwaltung und Sonstige Kosten
= Reparatur, Riickbau

= Grundstiickskosten
= Geschéfts- und Betriebsfiihrung = Wartungskosten

Abbildung 5.25: Betriebskosten bezogen auf die Nennleistung,
Kostenstand 2016 angepasst. Datenquelle: [70]
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quelle: [70]
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Abbildung 5.26 und Abbildung 5.27 zeigen anhand derselben
Datengrundlage die Betriebskosten bezogen auf den erzeugten
Windstrom flr Standorte in Klstengebieten bzw. im Binnen-
land. Durch die farbigen Bander um Median und Mittelwert sind
die Quartile dargestellt, das heiBt, die Betriebskosten der Halfte
der Anlagen liegen innerhalb der dargestellten Bandbreite.

Die Betriebskosten beginnen fir beide Standortkategorien bei
etwa 15 €/MWh, steigen in den kommenden Betriebsjahren
und erreichen etwa ab dem achten Jahr ein stabiles Niveau.
Dieses liegt fir Kdistenstandorte bei 25€/MWh, wahrend
die Streuung an Binnenlandstandorten breiter ist und Werte
zwischen 25 €/MWh und 35 €/MWh erreicht werden. Der
Grund fUr die niedrigeren Betriebskosten in den windhoffigeren
Klstengebieten ist insbesondere eine Fixkostendegression Uber
die hoheren Windertrage.

Stromgestehungskosten. Die Stromgestehungskosten be-
rlicksichtigen die Investitions-, Betriebs- und Finanzierungskos-
ten sowie den erzeugten Windstrom Uber den gesamten Pro-
jektzeitraum. Damit bilden sie Aufwand und Ertrdge des
gesamten Lebenszyklus ab. Die Ertrage hangen wesentlich von
den Windbedingungen am Standort ab. Die Deutsche Wind
Guard gibt fur Projekte, die in 2016/17 realisiert wurden, eine
Kostenspanne von 9,6 ct/kWh fir schwache Standorte und bis
hin zu 5,3 ct/kWh bei einer Standortqualitat von 150 Prozent
an. Die Zahlen liegen jeweils etwa 1 ct/kWh unter den in einer
friheren Studie fir 2012/13 ermittelten Werten. Treiber der
fallenden Stromgestehungskosten waren ein Rickgang der In-
vestitionskosten, héhere Ertrdge durch optimierte Anlagentech-
nik [69], eine Absenkung der spezifischen Leistung (vgl. Abbil-
dung 5.10) sowie niedrige Finanzierungskosten durch niedrige
Zinsen und geringe Eigenkapitalanforderungen.
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Rechtliche und finanzielle Rahmenbedingungen
Erneuerbare-Energien-Gesetz. In Deutschland wurde die
Einspeiseverglitung zunachst durch das Anfang 1991 in Kraft
getretene Stromeinspeisungsgesetz (StrEG) geregelt. Die Hohe
der Vergltung betrug seinerzeit mindestens 90 Prozent des
Durchschnittserldses je Kilowattstunde aus der Stromabgabe
von Elektrizitatsversorgungsunternehmen an alle Letztverbrau-
cher. Im April 2000 wurde das StrEG durch das EEG abgelost.
Dieses wurde mittlerweile vielfach novelliert und im Jahr 2016
mehrfach geandert, zuletzt am 22.Dezember 2016. Die
maBgeblichen Anderungen erfolgten in 2016 mit dem am
8. Juli 2016 durch den Bundestag beschlossenen »Gesetz zur
EinfGhrung von Ausschreibungen fir Strom aus erneuerbaren
Energien und zu weiteren Anderungen des Rechts der erneuer-
baren Energien«, welches am 1. Januar 2017 in Kraft getreten
ist und nun als EEG 2017 bezeichnet wird. [17]

Ausschreibungsverfahren. Kern der nach langen Diskussio-
nen verabschiedeten Anderung des EEG ist der Umstieg auf ein
Ausschreibungsverfahren zur Festlegung der Vergltungssatze
und Steuerung des Zubaus von Windenergieanlagen. Wahrend
bei Photovoltaikanlagen bereits in den Jahren 2015 und 2016
erste Erfahrungen mit dem Ausschreibungsverfahren gesam-
melt wurden, steht fiir die Onshore-Windenergie der erste Aus-
schreibungstermin am 1. Mai. 2017 mit einem Volumen von
800 MW noch bevor. Insgesamt sollen in den Jahren 2017-2019
jeweils 2800 MW Windleistung an Land und ab 2020 pro Jahr
2900 MW ausgeschrieben werden. Bis zu 5 Prozent der aus-
geschriebenen Leistung kann unter bestimmten Bedingungen
erstmals auch an Projekte im EU-Ausland vergeben werden.
Nicht vergebenes Ausschreibungsvolumen wird in das folgende
Jahr Ubertragen. Eine Berlicksichtigung des Rlckbaus erfolgt
nicht, es handelt sich daher bei den genannten Zahlen um den
Brutto-Zubau. [17, 71]
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Abbildung 5.28: Entwicklung der EEG-Férderung und mégliche
Szenarien basierend auf den verschiedenen Revisionen des EEG mit

letztem Stand EEG 2017. Datenquelle: [17]
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In der Ubergangszeit sind WEA, die vor dem 1. Januar 2017
eine Genehmigung nach dem Bundes-Immissionsschutzgesetz
(BImSchG) erhalten haben und vor dem 1.Januar 2019 in
Betrieb genommen werden, vom Ausschreibungsverfahren
ausgenommen und kénnen weiterhin eine feste Vergltung
erhalten. Dauerhaft ausgenommen sind auBerdem WEA mit
einer Leistung von maximal 750 kW sowie Prototypanlagen. [17]

Mit dem Ziel, die Akteursvielfalt zu erhalten, werden Bulrge-
renergiegenossenschaften gegentber anderen Teilnehmern
beim Ausschreibungsverfahren bessergestellt. So besteht fir
Blrgerenergiegenossenschaften die Moglichkeit zur friheren
Abgabe eines Gebotes, bei dem die Genehmigung nach
BImSchG erst nach dem Zuschlag erbracht werden muss. Die
Planungskosten und das damit einhergehende Verlustrisiko
vor der Teilnahme am Ausschreibungsverfahren werden so
reduziert. [17, 72]

Geographische Steuerung des Ausbaus. Um trotz der
Anwendung des Ausschreibungsmodells weniger windstarke
Standorte (z.B. Binnenland) nicht auszuschlieBen und einen
gleichmaBigen Ausbau der Windenergie in Deutschland zu
erreichen, werden die Angebote der Ausschreibung fir die
spatere Vergltung abhadngig von der Standortqualitat mit ei-
nem Korrekturfaktor belegt. Hierzu wird das ebenfalls mit dem
EEG 2017 Uberarbeitete Referenzertragsmodell angewandt.
Der Referenzertrag ist die Strommenge, welche der jeweilige
Anlagentyp einschlieBlich der jeweiligen Nabenhdhe an einem
fiktiven Referenzstandort mit festgesetzten Bedingungen
erzielt. Standorte mit einer geringen Gute erhalten das bis zu
1,29-Fache des Zuschlagswertes, Standorte mit sehr hoher Gite
werden mit einem Korrekturfaktor von bis zu 0,79 belegt. [17]

Zur Begrenzung des Ausbaus in Gebieten mit besonders Uber-
lasteten Ubertragungsnetzen (Netzausbaugebiete) ermdaglicht
das EEG 2017 erstmals eine Beschrankung der Zuschlags-
leistung auf bis zu 58 Prozent der in den Jahren 2013-2015
durchschnittlich installierten Leistung. [17]



Onshore

Vergiitung bei negativen Preisen. Eine Reduzierung der
Marktpramie auf null in Zeiten negativer Preise wurde bereits
im EEG 2014 fir WEA mit einer Inbetriebnahme ab dem
1. Januar 2016 und einer Leistung von mindestens 3 MW
eingefiihrt. Konkret handelt es sich um Zeitrdume in denen
die Day-Ahead-Preise von mindestens 6 aufeinanderfolgenden
Stundenkontrakten negativ sind. Betrachtet wird hierbei die
Preiszone fur Deutschland an der EPEX SPOT in Paris. [17, 72]

Grund- und Anfangsvergiitung. Fir neue WEA, die nicht am
Ausschreibungsverfahren teilnehmen, gilt bis zum Jahr 2019
weiterhin das bisherige zweistufige Modell aus Grund- und
Anfangsverglitung. Abhangig vom Verhaltnis des Ertrags einer
spezifischen WEA zum Referenzertrag (Referenzertragsmodell
des EEG 2014) des jeweiligen Anlagentyps erhalten Betreiber
fir mindestens finf Jahre eine erhdhte Anfangsvergltung und
danach bis zum 20. Betriebsjahr eine Grundvergttung. [17]

Abbildung 5.28 zeigt die Entwicklung der Vergitungshohen

in den vergangenen Jahren sowie die Extremszenarien fir die
Entwicklung bis zum Jahr 2019. Aufgrund des starken Zubaus

von WEA in den Jahren 2014-2016 wurde die Vergltung zu
Beginn der vier Quartale des Jahres 2016 jeweils um die ma-
ximal moglichen 1,2 Prozent reduziert. Das EEG 2017 legt die
Anfangsvergitung ab dem 1. Januar 2017 mit 8,38 ct/kWh
und die Grundvergitung mit 4,66 ct/kWh fest. Zu Beginn der
Monate Marz bis August 2017 ist eine weitere Absenkung der
VergUtung um jeweils 1,05 Prozent vorgesehen. Ab Oktober
2017 werden die Vergtitungssatze wieder Quartalsweise ange-
passt und kénnen bei starkem Zubau um maximal 2,4 Prozent
pro Quartal sinken oder bei geringem Zubau um bis zu 0,4 Pro-
zent steigen. [17]

Ab 2019 erfolgt die Festlegung der dann einstufigen Ver-
gutungssatze fur von der Ausschreibung ausgenommenen
WEA auf Basis der Zuschldge aus den Ausschreibungen. Eine
Unterscheidung nach Anfangs- und Grundvergitung erfolgt ab
diesem Zeitpunkt nicht mehr. Zur Anpassung der Vergttungs-
satze an die Standortbedingungen wird ab diesem Zeitpunkt
das Referenzertragsmodell des EEG 2017 verwendet.

Dauer und Kosten der Planungs- und
Genehmigungsphasen fiir WEA an Land

Zur Teilnahme eines Windenergieprojektes am Aus-
schreibungsverfahren mussdieimmissionsschutzrecht-
liche Genehmigung (BImSchG) vorliegen. Erfolgt kein
Zuschlag, waren der erbrachte Aufwand bzw. die
einhergehenden Kosten im Zweifel vergebens. Vor
diesem Hintergrund hat die Fachagentur Windener-
gie an Land in einer Studie die Dauer und Kosten
des Planungs- und Genehmigungsprozesse detailliert
untersucht. [73]

Im Ergebnis dauert es rund 3 Jahre (Vorprufung und
Planungsphase) bis ein Antrag zur Genehmigung
gestellt wird. Bis zur Erteilung der Genehmigung
vergeht im Schnitt ein weiteres Jahr, so dass insge-
samt ein Vorlauf von durchschnittlich 4 Jahren bis zur
Teilnahme an einer Ausschreibung notwendig ist. Die
hieraus resultierenden Kosten liegen im Schnitt bei
70 €/kW, was bei einer WEA mit 3 MW Leistung rund
210 000 € entspricht. [73]

Die praktische Realisierung der Projekte erfolgt im
Anschluss vergleichsweise schnell. Es dauert im Mittel
13 Monate von der Genehmigung einer WEA bis zur
Inbetriebnahme. Der Median einer 10-monatigen
Realisierungsphase zeigt, dass sich bei einem Teil
der Projekte die Umsetzung verzégert und diese den
Schnitt hochziehen. [73]

Insgesamt kann davon ausgegangen werden, dass
WEA nach Erteilung eines Zuschlags im Ausschrei-
bungsverfahren innerhalb eines Jahres ans Netz
gehen kénnen. Dies gilt jedoch nicht fur WEA von
Blrgerenergiegenossenschaften, deren Genehmigung
nach BImSchG auch im Nachgang zur Ausschreibung
erfolgen kann.







Ausbau der Offshore-Windenergie

Riickblick. Die Nutzung der Offshore-Windenergie in rele-
vanter GroBenordnung kann fir Deutschland auf das Jahr
2010 festgelegt werden. In diesem Jahr erfolgte nach langer
Planungs- und Bauphase die offizielle Einweihung des Offshore
Testfeldes alpha ventus. Bis dieser Meilenstein erreicht wurde
waren viele rechtliche, technische, finanzielle und politische Fra-
gen und Hemmnisse zu klaren und zu |&sen. Der lange Weg bis
zur ersten Kilowattstunde von einem Windpark weit drauBen in
der Nordsee begann bereits in 1999 mit den ersten Planungen
fir das Projekt » Offshore Windpark Borkum West« [74].

Als wichtige Zwischenschritte zahlen einige Nearshore-Anlagen.
Diese stehen nur wenige bis einige Hundert Meter vom Ufer
entfernt. Die Ziele dieser Projekte waren im Wesentlichen,
Aufbau, Betrieb und Wartung der neuen Technik unter neuen
Standortbedingungen, namlich im Wasser, durchzufiihren
und zu erproben, bevor man sich mit einer neuen und wenig
erprobten Technik aufs ungeschitzte Meer wagte. Die hier als
»nearshore« bezeichneten Projekte werden nach deutschem
Recht (EEG) nicht als Offshore-Anlagen bezeichnet. Die Diffe-
renzierung in Nearshore und Farshore wurde entsprechend der
Festlegung im Gesetz fir den Ausbau erneuerbarer Energien
(Erneuerbare-Energien-Gesetz — EEG 2017) §3 (49) [17] in Ver-
bindung mit §3 (7) des » Gesetz zur Entwicklung und Forderung
der Windenergie aufSee (Windenergie-auf-See-Gesetz — Wind-
SeeG)« Ubernommen [75]. Das Pradikat Offshore-Windanlage
gilt entsprechend der Begriffsbestimmungen im EEG flr »... jede
Anlage zur Erzeugung von Strom aus Windenergie, die auf See
in einer Entfernung von mindestens drei Seemeilen gemessen
von der Kdustenlinie aus seewarts errichtet worden st ...«
Drei Seemeilen entsprechen einer Entfernung von 5,6 km.
Diese Festlegung wird ungeachtet maéglicher anderslautender
Definitionen in anderen Landern einheitlich in diesem Werk
lbernommen. Tabelle 6.1 gibt einen Uberblick Gber die in
deutschen Gewassern errichteten Nearshore-Anlagen.

© Vattenfall

Enova Emden 0,01 Enercon E112-4,5
Breitling Bei Rostock 2 0,5 Nordex N90/2500
BARD Hooksiel 5 0,5 BARD5

Tabelle 6.1: Ubersicht der in Deutschland errichteten Nearshore-

Anlagen
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Abbildung 6.1: Offshore-Zubau in Deutschland nach Jahren und

kumuliert.
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Abbildung 6.2: In 2016 weltweit neu installierte Offshore-Wind-

energieanlagen.
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Weitere wichtige Meilensteine bei der Nutzung der Offshore-
Windenergie stellen die drei Forschungsplattformen in Nord-
und Ostsee, kurz Fino 1, Fino 2 und Fino 3, dar. An diesen
Messstationen werden Daten zu den Umgebungsbedingungen
auf See, wie Wind, Wellen, Strémung, usw. erhoben, aus
denen wertvolle Erkenntnisse fir die Anwendung und weitere
Erforschung der Windenergie auf See gewonnen werden.
Weitere Informationen zu den Forschungsplattformen Fino 1,
Fino 2 und Fino 3 erfolgen im Abschnitt Wind- und Wellenbe-
dingungen, weiter hinten in diesem Kapitel.

Entwicklung in Deutschland. Etwa zeitgleich mit der Inbe-
triebnahme von alpha ventus erfolgte auch die Installation von
weiteren Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee. In 2011 und
2012 wurden jahrlich Anlagen mit einer Gesamtnennleistung
von etwa 100 MW ans Netz angeschlossen. In den beiden Fol-
gejahren 2013 (240 MW) und 2014 (478 MW) verdoppelte sich
etwa jeweils die neu angeschlossene Kapazitat der Offshore-
Windenergieanlagen. In 2015 gingen sogar fast 2300 MW
Offshore-Windleistung neu in Betrieb. Dieser auBerordentlich
hohe Wert ist in einem Fertigstellungstberhang begriindet, da
viele dieser Anlagen bereits betriebsbereit auf See installiert
waren, jedoch die erforderlichen Netzanschlisse noch fehlten.
In 2016 kamen Anlagen mit 818 MW Gesamtnennleistung
neu zum Erzeugungsportfolio hinzu. Abzlglich des Rickbaus
einer Nearshore-Anlage bei Hooksiel [76] ergibt sich somit
ein Nettozubau von 813 MW. Die zeitliche Entwicklung des
Offshore-Ausbaus in Deutschland zeigt Abbildung 6.1. Ende
2016 waren somit insgesamt 4089 MW Offshore-Windleistung
in deutschen Gewassern in Betrieb.

Entwicklung weltweit. Die Erprobung und Nutzung der
Offshore-Windenergie weltweit begann bereits in 1991 in
der Nahe von Vindeby in Danemark. Dieser erste Offshore-
Windpark mit 11 Windturbinen des Typs Bonus 450 hatte mit
insgesamt 4950 kW weniger Nennleistung als die durchschnitt-
liche Anlagenleistung (5244 kW) der in deutschen Gewassern
neu errichteten Offshore-Windenergieanlagen. Vindeby, der
Keimzelle zur Nutzung der Offshore-Windenergie, folgten
zunachst weitere Projekte in den relativ geschiitzten Gewassern
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der Ostsee. Horns Rev 1, der erste Offshore-Windpark in der
Nordsee, ging in 2002 vor der Kiste Danemarks in Betrieb.
Dies war der Startschuss fir einen kontinuierlichen Ausbau der
Offshore-Windenergienutzung in europaischen Gewassern,
der zunachst insbesondere in Danemark und GroBbritannien
stattgefunden hat.

Weltweit kamen 2321 MW Offshore-Windleistung in 2016
neu ans Netz, verteilt auf: Deutschland 818 MW, Niederlande
744 MW, China 593 MW, GroBbritannien 56 MW, Vietnam
43 MW und 30 MW in Stdkorea. »Block Island«, ein ameri-
kanisches Pilotprojekt an der Ostklste der USA mit 30 MW
Nennleistung ging in 2016 in Betrieb, Abbildung 6.2. Insgesamt
erreichte die Offshorenutzung bis Ende 2016 somit 4089 MW
in Deutschland, 12.400 MW in Europa und 13.900 MW welt-
weit, Abbildung 6.3.

Die kumulierte weltweite Verteilung nach Landern differenziert
zeigt Abbildung 6.4. Bislang sind in den Gewassern um das
Vereinigte Konigreich GroBbritannien die meisten Anlagen in
Betrieb (4940 MW), gefolgt von Deutschland (4089 MW) und
Danemark (1271 MW).

Riickbau von Offshore-Windenergieanlagen. Als »de-
commissioned, also zurlickgebaut, sind in 2016 drei Projekte
registriert worden: jeweils ein Projekt in Deutschland mit 5 MW
(Hooksiel) und in den Niederlanden (Lely) mit 2 MW Nennleis-
tung. Beide Projekte waren in relativ seichten Binnengewassern
errichtet. Weiterhin wurde vor der Klste Portugals das Projekt
»WindFloat Phase 1« beendet. Diese schwimmende Windkraft-
anlage vom Typ Vestas V80 mit 2 MW Nennleistung wurde
2011 in Betrieb genommen und 2016 zurlickgebaut.

Demnachst soll auch vor Mecklenburg-Vorpommern in den
relativ flachen Gewassern der Ostsee der Prototyp einer
schwimmenden Offshore-Windenergie-Anlage erprobt werden.
Das Fundament eines Funktionsmusters fir eine Turbine mit
2-3 MW Nennleistung wird zurzeit in einer Werft in Stralsund
gebaut. In einem Special Report ab Seite 78 stellen Projektent-
wickler dieses Projekt vor.
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Abbildung 6.3: Entwicklung der weltweit kumulierten Offshore-

Windleistung und Anlagenanzahl.
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Windenergieanlagen nach Landern.
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Name des Parks

Albatros

Alpha Ventus
Amrumbank West
BARD Offshore 1
Borkum Riffgrund 1
Borkum Riffgrund 2
Borkum Riffgrund West
Butendiek

DanTysk

Deutsche Bucht
EnBW HeDreiht (1)
EnBW HeDreiht (2)
EnBW Hohe See
Global Tech |

Gode Wind 01

Gode Wind 02

Gode Wind 03

Gode Wind 04
Nordsee 2

Nordsee 3)

Kaikas

Kaskasi Il

Meerwind Std / Ost
Merkur Offshore
Nordsee 1

Nordsee Ost
Nordlicher Grund
OWP Delta Nordsee 1
OWP Delta Nordsee 2
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Nennleistung
[MW]

316
60
288
400
312
349
400
288
288
210
400
195
492
400
330
252
112
252
295,2
360
581

288
396
332,1
295,2
320
235

192

Wasser-
tiefe [m]

39-41
30
19,5-24
39-41
23-29
25-30
29-33
17-22
21-32
39-41
39

39
39-40
38-41
26-35
26-35
28-34
30-34
26-34
26-34
39-41

23-26
27-33
26-35
22-25
25-38
29-35

29-33

Kistenent-
fernung [km]

57-113
43
36-55
89-111
54

40
67-76
32
70-74
98-117
97-104
97-104
90-104
109,4-115
40-42,1
33-34
36

33
47,3-48
47,3-49
110-125

52,4-53
60
44-47,3
51,4-57
84-88
50-51,4

39-42

Parkflache
[km?]

39
8

32
58,9
35,7
43
30
34
70
226
62,49
19
40,4
41

37
29

29
36,45
29
65

40
40
34
24
55
28

9,59

Status

genehmigt
in Betrieb
in Betrieb
in Betrieb
in Betrieb
genehmigt
genehmigt
in Betrieb
in Betrieb
genehmigt
genehmigt
genehmigt
genehmigt
in Betrieb
in Betrieb
in Betrieb
geplant
genehmigt
genehmigt
genehmigt

genehmigt

in Betrieb
genehmigt
in Bau

in Betrieb
genehmigt
genehmigt

genehmigt

Frist Baubeginn

1.6.2015

1.7.2018

31.7.2016

30.9.2018
30.6.2017
30.6.2017
1.6.2018

30.6.2015

31.12.2015

31.12.2018
1.7.2018
1.7.2019
31.12.2019

1.6.2016
1.7.2016

31.12.2016
30.6.2020

30.6.2020
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OWP West 29-32 67-80 14,28 genehmigt 30.12.2020

Trianel Windpark Borkum
Phase 1

Veja Mate 39 -41 in Bau 1.8.2016

Nordergriinde 16-17,6 in Bau

Tabelle 6.2: In Betrieb, in Bau und genehmigte Windparks in der deutschen Nordsee (Stand Dez 2016). Datenquellen: [77], [78]

Breitling in Betrieb

EnBW Baltic 2 23-44 32-35,4 in Betrieb

Arkona-Becken Stidost 21-27 35-37 genehmigt 1.10.2016

28 -33 65,6-66,3 in Betrieb

Tabelle 6.3: In Betrieb, in Bau und genehmigte Windparks in der deutschen Ostsee (Stand Dez 2016). Datenquellen: [79], [78]
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SCHWIMMENDE OFFSHORE WINDENERGIEANLAGEN

Die Uberwiegende Anzahl der bislang gebauten Off-
shore-Windenergieanlagen erhalt ihre Standfestigkeit
durch Pfahlgrindungen, die tief in den Meeresboden
eingebracht werden mussen. Je nach Wassertiefe und
Bodenbeschaffenheit kommen unterschiedliche Fun-
damenttypen zum Einsatz, zum Beispiel »Monopile«-,
»Tripod«- oder »Jacket«-Griindungen. Diese Grin-
dungsvarianten kénnen aber nur in relativ seichten Re-
gionen der Meere bis zu einer bestimmten Wassertiefe
technisch und wirtschaftlich eingesetzt werden.

In vielen Regionen der Erde fallt der Meeresboden
relativ schnell und steil ab, so dass diese Tragstruktu-
ren nicht mehr eingesetzt werden kénnen. Fir diese
Regionen kommen schwimmende Fundamente fur
Offshore-Windenergieanlagen in Betracht. Bei diesen
Grindungsarten wird die Windkraftanlage auf einem
Auftriebskorper montiert und z.B. mit Ankerketten
am Meeresgrund fixiert. Ein Konzept ist das Tension-
Leg-Prinzip, bei dem der Schwimmkorper Uber vor-
gespannte Trossen an Grindungselementen auf dem
Meeresboden in Position gehalten wird. Eine derartige
Testanlage soll in nachster Zeit im Meer vor Mecklen-
burg in der relativ flachen Ostsee erprobt werden.

Dr. Ing. Frank Adam und Kollegen stellen dieses Projekt
in dem Special Report ab Seite 78 vor.
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Technische Entwicklung

AnlagengroBe. Die durchschnittliche Nennleistung aller instal-
lierten Offshore-WEA lag Ende 2016 weltweit bei 3,5 MW, in
deutschen Projekten bei 4,3 MW. Wie onshore besteht auch off-
shore der Trend zu immer groBeren, leistungsstarkeren Anlagen.
Anlagen von 5 bis 6 MW sind zurzeit Stand der Technik, Anlagen
mit Nennleistungen bis 8 MW befinden sich in der Erprobung.
Die 10-MW-Offshore-Windenergieanlage ist keine Utopie mehr.
Wann der erste Hersteller dieses Modell als Prototyp vorstellen
wird, wird mit Spannung in der Branche erwartet. In 2016 hatten
rund 80 Prozent der neu installierten Anlagen Nennleistungen
von Uber 3 MW. Etwa 16 Prozent der neu installierten Anlagen
zahlen zur +5-MW-Klasse, siehe Abbildung 6.5.

Im Ruckblick von 2002 bis 2016 zeigt sich die fortlaufende
Tendenz zu hoheren Nennleistungen — von durchschnittlich
etwa 2 MW auf 4,3 MW. Diese Entwicklung spiegelt sich im
Rotordurchmesser wider. Hier hat fast eine Verdreifachung
der Rotorflache von 5027 m2 bzw. 80 m Durchmesser (2002)
auf 135 m Durchmesser bzw. 14.314 m2 Rotorflache statt-
gefunden. Dahingegen verhalt sich der Anstieg der mittleren
Nabenhohe von ca. 70 m auf 93 m eher moderat. Dieser Wert
ist in den vergangen 3-5 Jahren in etwa konstant geblieben.
Ursachen hierfUr sind einerseits die Windverhaltnisse offshore
als auch die Verflgbarkeit von geeigneten Installationsschiffen
mit den entsprechenden Zulassungen und Bordmitteln wie
Hebezeugen usw., siehe Abbildung 6.6.

Kistenentfernung und Wassertiefe. Bei der Offshore-
Windenergie werden inzwischen alle Offshore-Standkategorien
von kistennahen Standorten bis zu Lokationen auf hoher See
konkret bebaut bzw. beplant. Wurden die ersten Windparks
noch zu Versuchszwecken in relativ geringer Kiistenentfernung
und eher flachem Wasser gebaut, steht die durchschnittliche
Offshore-WEA heute im Schnitt in 31 km Kustenentfernung
und in 19 m Wassertiefe. Abbildung 6.6 und Abbildung 6.7
veranschaulichen, dass immer mehr Projekte in groBeren Kis-
tenentfernungen und in tieferem Wasser realisiert wurden. Im
Jahr 2016 wurden WEA in einer mittleren Kistenentfernung
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Abbildung 6.7: Jéhrlicher Anlagenzubau nach Kistenentfernung.

Abbildung 6.8: Entwicklung der neuinstallierten AnlagengréBen
(offshore).
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Abbildung 6.9: Entwicklung der mittleren Kistenentfernung und
Wassertiefe der neuinstallierten Offshore-WEA.
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Abbildung 6.10: Installierte Offshore-WEA-Standorte nach Wasser-

tiefe und Kustenentfernung als Heatmap.
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von 53 km und in durchschnittlich 27 m Wassertiefe errichtet,
Abbildung 6.9.

Die absolute Verteilung der Offshore-Windenergieanlagen nach
Wassertiefen und Kistenentfernungen zeigt die Matrixdarstel-
lung (Heatmap) in Abbildung 6.10. Als Hotspots mit jeweils
Uber 300 errichten WEA kdnnen Standorte in Wassertiefen von
5m bis 10 m und Kistenentfernungen von 5 km bis 10 km
(orange Markierung) sowie bei 15 m bis 20 m Wassertiefe und
15 km bis 20 km Kistenentfernung identifiziert werden. Diese
Flachen sind in der Darstellung orange bzw. rot eingefarbt.
Die deutschen Offshore-Projekte stehen durchschnittlich in
60 km Entfernung von der Kistenlinie, die mittlere Wassertiefe
betragt 28 m.

Abbildung 6.11 zeigt die durchschnittliche Kistenentfernung
und Wassertiefe der europaischen Offshore-WEA, jedoch ohne
schwimmende Testanlagen. Offshore-WEA in der deutschen
»AuschlieBlichen Wirtschaftszone (AWZ)« stehen mit 28 m
in der groBten durchschnittlichen Wassertiefe. Die Anlagen
in Finnland (6 m) und Schweden (9 m) sind in den geringsten
Wassertiefen errichtet. Die groBten durchschnittlichen Kusten-
entfernungen betragen in Deutschland (60 km) und in Belgien
(37 km). Der OWP mit der gréBten Kistenentfernung ist derzeit
Global Tech 1 mit 112 km Entfernung zur deutschen Kuiste. In
geringster durchschnittlicher Entfernung zur Klste stehen die
Anlagen in Finnland (4 km).

Griindungsstrukturen. Es besteht weiterhin die Tendenz
maoglichst groBere Offshore-Windenergieanlagen mit hoheren
Leistungen fur neue Projekte zu verwenden. Diese Projekte
werden in immer groBeren Kistenentfernungen und somit
haufig auch in groBeren Wassertiefen geplant. Fir jeden Stand-
ort muss ein geeigneter Fundamenttyp ausgewahlt werden.
Ziele hierbei sind sowohl die Standfestigkeit des Bauwerks Gber
die Lebensdauer sicherzustellen, als auch kostenoptimierte
Grundungen einzusetzen. Denn: die Kosten der Fundamente
tragen zu einem groBen Teil der Gesamtinvestitionskosten
von Offshore-WEA bei. Weitere Anforderungen an Offshore-
Fundamente sind »einfache« und schnelle Produktionsablaufe,
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einfache Handhabbarkeit wahrend des Installationsprozesses
und generelle Tauglichkeit zu schallarmen Installationsarbeiten.

Wahrend zu Beginn lediglich Schwerkraftfundamente (Gravity)
und Einzelpfahle (Monopile) zum Einsatz kamen, finden heute
sieben verschiedene Strukturen Anwendung. Neben den in
Asien eingesetzten »High-Rise Pile Caps« kommen Fachwerk-
Tragstrukturen (Jacket), dreigliedrige Grindungsfundamente
(Tripile, Tripod) und schwimmende Fundamente (Floating) zum
Einsatz.

Aus oben genannten Griinden hat sich im Laufe der vergange-
nen Jahre das Griindungskonzept »Monopile« als die am meis-
ten verwendete Grindungsvariante entwickelt, die eingesetzt
wird wenn es die Bodenverhaltnisse und der einzusetzende
Anlagentyp es zulassen. In 2016 wurden rund 76 Prozent der
neu errichteten Offshore-WEA auf Monopiles erbaut. Etwa
9 Prozent der Neuinstallationen wurden auf Schwerkraftfunda-
menten gegrindet. Die verbleibenden 15 Prozent verteilen sich
auf: Jacket (6 Prozent), Tripod (3 Prozent), High-Rise Pile Cap
(3 Prozent), Tripile (2 Prozent), Rest (1 Prozent).

Die einzelnen Konstruktionen eignen sich fir unterschiedliche
Schwerkraftfundamente,
und High-Rise Pile Caps stehen vorwiegend in kistennahen

Standortbedingungen. Monopiles
und flachen Gewassern. Von den haufig verwendeten Griin-
dungsstrukturen befinden sich die lediglich in Asien verwendete
High-Rise Pile Caps im Schnitt mit 3,7 m Wassertiefe und 2,5 km
Kustenentfernung sowohl im flachsten Wasser als auch in der
geringsten Kistenentfernung. Die Griindungsfundamente tripod
und tripile liegen mit durchschnittlich 96 km in groBter Entfernung
zur Kuste. Schwimmende Strukturen befinden sich mit durch-
schnittlich 67 m Wassertiefe noch in der Testphase. Abbildung
6.13 zeigt, in welchen Klstenentfernungen und Wassertiefen die
unterschiedlichen Grindungsstrukturen eingesetzt werden.

Anlagenhersteller weltweit. Unter den Herstellern von
Offshore-Anlagen dominiert Siemens den weltweiten Markt.
Von insgesamt 13.900 MW Offshore-Leistung stellen Siemens-
Anlagen mit insgesamt 9184 MW 66 Prozent der Offshore-
Leistung bereit (Abbildung 6.15). Die Position des Marktfihrers

Kistenentfernung [km]

0 10 20 30 40 50 60 70
0 1 1 1 1 1 1

10 1 ‘SE ‘DK

154 IE ‘ UK
NL

.
204

25

Wassertiefe [m]

‘DE

30

Abbildung 6.11: Wassertiefe und Kistenentfernung der européi-

schen Offshore-Windparks nach Ldndern (ohne schwimmende Test-

A
70 / \ /\/ ~~V
— Vv
A, » Floating N

anlagen in Norwegen).
= Monopile
50  Tripile
» High-rise pile cap

80
PR ”/\/
» Gravity
» Tripod
» Sonstige

\
 ————

X ® Q o
$ § S
- P 03 P P P 4 P

Abbildung 6.12: Entwicklung der Grindungsstrukturen der Off-

Shore-Anlag en. Kustenentfernung [km]

20 40 60 80 100 120

0
0 b ucket *
—— high-rise pile cap
artificial island
10

gravity
monopile
20 jacket

30

’ suction bucket

‘tripile/tripod

Wassertiefe [m]

40

50

60

‘ floating

70

Abbildung 6.13: Wassertiefe und Kistenentfernung nach Grin-

dungsstruktur.

61



WINDENERGIE REPORT DEUTSCHLAND 2016

Siemens

SE Power

GE Power

Vestas

Goldwind

XEMC-Darwind

1 » Leistung
Doosan = Anzahl WEA
| |
0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

Anteil [%]

Abbildung 6.14: Marktanteile am weltweiten Offshore-Zubau 2016.
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Abbildung 6.15: Marktanteile am weltweiten Offshore-Anlagen-
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Abbildung 6.16: Marktanteile am Offshore-Anlagenbestand in
Deutschland.
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wird auch in den Neubauzahlen 2016 deutlich: 84 Prozent des
Leistungszubaus erfolgte mit Anlagen des Herstellers Siemens,
siehe Abbildung 6.14.

Nach Siemens halt der danische Hersteller Vestas den zweit-
groBten Anteil am Gesamtmarkt. Mit 696 Vestas-Anlagen
sind 1886 MW Nennleistung auf See installiert, dies entspricht
13 Prozent der kompletten Offshore-Leistung (Abbildung 6.15).
Weitere Anlagensteller sind Senvion mit einem Marktanteil
von 5 Prozent und Adwen mit 4 Prozent Anteil. Der Rest des
Marktes verteilt sich auf zahlreiche weitere Anlagenhersteller.
Darunter befinden sich viele Prototypen, Funktionsmuster und
Experimentalanlagen, die zum heutigen Zeitpunkt noch keine
Bedeutung auf dem Anlagenmarkt haben.

Deutschland. Die Marktfihrerschaft
von Siemens spiegelt sich auch in den Anteilen am deutschen
Offshore-Markt wieder: Hier dominiert Siemens mit 66 Prozent
der installierten Leistung gefolgt von Adwen, BARD und Senvi-
on, siehe Abbildung 6.16.

Anlagenhersteller

Wind- und Wellenbedingungen

Externe Bedingungen. Die Umgebungsverhaltnisse im Offshore-
Bereich unterscheiden sich grundlegend von den Bedingungen an
Land: Hohe Windgeschwindigkeiten resultieren in deutlich hohe-
ren Ertréagen als onshore, zusatzlich kommen bei Offshore-WEA
neben dem Wind weitere Anlagenbelastungen durch Wellen,
Gezeiten, Strdmungen, Bewuchs und ggf. auch Eisgang hinzu.

Offshore-WEA sind daher vielfachen duBeren Kraften und
Belastungen ausgesetzt. Entsprechend sind die Konstruktionen
robuster ausgefihrt. Neben der Verstarkung von mechanischen
Komponenten werden auch erhohte Anforderungen an den
Korrosionsschutz gestellt. Neben den mechanischen Belastun-
gen durch Wind, Wellen und Gezeiten wirken auBerdem auch
die salzhaltige Luft, Bakterien und Mikroorganismen auf die
Anlagenkomponenten [80]. Insbesondere sind die elektrischen
und elektronischen Bauteile hoher gefdhrdet. Aktiver und pas-
siver Korrosionsschutz sind bei der Konstruktion von Offshore-
Windenergieanlagen wichtige Designkriterien.
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Windbedingungen. Seit 2003 werden die Umgebungsbe-
dingungen im Hinblick auf die Windenergienutzung auf drei,
von der Bundesregierung geforderten Messstationen, den Fino-
Messstationen, wissenschaftlich erfasst und ausgewertet. Das
Akronym Fino steht flr: »Forschungsplattformen in Nord- und
Ostsee«. Von den drei Fino-Stationen stehen Fino 1 und Fino 3
in der Nordsee, Fino 2 in der Ostsee. Fino 1 steht in unmittel-
barer Nahe zu dem Testfeld alpha ventus, Fino 3 liegt etwa
140 km nordéstlich von Fino 1 entfernt in raumlicher Nahe
zum Offshore-Windpark Dan Tysk. Die Auswertungen der Fino-
Messstationen belegen das — auch im Vergleich mit sehr guten
Kistenstandorten — deutlich bessere Winddargebot offshore.

Abbildung 6.17 zeigt die mittlere Windgeschwindigkeit der ver-
gangenen Jahre in 90 m Hohe in der Nordsee (Fino 1, Fino 3),
bzw. 92 m Hobhe in der Ostsee (Fino 2). Folgende Jahresmit-
telwerte der Windgeschwindigkeit an den drei Stationen im
Vergleichszeitraum 2010 bis 2016 wurden berechnet: Fino 1:
9,1 m/s, Fino2: 9,4 m/s, Fino 3: 9,7 m/s. Diese Daten sind
Anhaltswerte, denn es erfolgte keine Filterung von Stérungen
durch MasteinflUsse oder andere Beeintrachtigungen. Aufféllig
ist, dass die Jahresmittelwerte der Windgeschwindigkeit von
Fino 1 (Nordsee) meist geringer als die Werte von Fino 2 (Ost-
see) sind. Eine mogliche Erklarung hierflr ist, dass 2009 Ostlich
von Fino 1 der Windpark alpha ventus gebaut wurde — die
nachste Anlage ist nur 400 m von Fino 1 entfernt — und des-
halb Winde aus 6stlichen Richtungen die Messungen an Fino 1
beeintrachtigen. Die Problematik des Abschattens der Wind-
messplattformen durch den Betrieb von Offshore-Windparks
in der Nahe dieser Plattformen wird zuklinftig zunehmen. Aus
Abbildung 6.17 wird auch deutlich, dass an allen drei Stationen
die Jahresmittelwerte 2016 deutlich unter den Werten der
Vorjahre liegen.

Abbildung 6.18 zeigt Weibullverteilungen der Windgeschwin-
digkeiten an den drei Messstandorten in 90 m Héhe (Fino 1,
Fino 3) bzw. in 92 m Hohe (Fino 2) fir 2016. Zum Vergleich
sind die langjahrigen Messreihen ermittelten Messdaten an den
drei Messstationen in Abbildung 6.19 dargestellt.
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Abbildung 6.17: Mittlere Windgeschwindigkeit der vergangenen
Jahre an den Standorten FINO1 (90 m Héhe) und FINOZ2 (92 m Héhe).
Datenquelle: [81]
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Abbildung 6.18: Haufigkeitsverteilung der Windgeschwindigkeiten
im Jahr 2016 im Vergleich. Datenquelle: [81]
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Abbildung 6.19: Vergleich Fino1 -3 von 2011 bis 2016.

Abbildung 6.20: Fino 1,
langjahrige Windrich-
tungsverteilung in 90 m

Héhe. Datenquelle: [81]

Abbildung 6.21: Fino 2,
langjéhrige Windrich-
tungsverteilung in 92 m

Héhe. Datenquelle: [81]

64

Die langjahrig vorherrschenden Windrichtungen auf 90 m Hohe
bei Fino 1 (Abbildung 6.20) sind durch sidliche bis westliche
Anstrdmungen gepragt. Ein anderes Windregime herrscht in
der Ostsee bei der Fino 2-Station, die etwa 440 km Ostlich von
Fino 1 entfernt steht. Neben den haufigen westlichen Winden,
ist der Anteil der Winde aus 6stlichen Richtungen im Vergleich
deutlich héher (Abbildung 6.21).

Wellenhéhen und Zuganglichkeit. Die Zugdnglichkeit per
Schiff zu einer Offshore-WEA wird im Wesentlichen durch die
Wellenhohe bestimmt. In der Regel werden Wettersituationen
mit einer signifikanten Wellenhdhe (Hs) von mehr als 1,5 m als
»Weather Days« bezeichnet. Ab dann ist der Uberstieg von Ser-
vicepersonal von einem Arbeitsschiff auf die Aufstiegsleiter der
Offshore-Anlage zu riskant. Auch mit speziellen Zugangssyste-
men, die die Bewegungen des Schiffes kompensieren kénnen,
ist die Erreichbarkeit begrenzt.

Der Vergleich von Seegangsdaten von Fino 1, Fino 2 und Fino 3
belegen die unterschiedlichen Seebedingungen in Nord- und
Ostsee fir 2016 (Abbildung 6.22) und auch Uber langere
Beobachtungszeitraume an diesen Stationen (Abbildung 6.23).
Beide Auswertungen zeigen, dass Installation, Wartung und
Service von Offshore-Windparks in Hinblick auf Seegangbeein-
trachtigungen in der Nordsee eine gréBere Herausforderung,
verbunden mit einer reduzierten Zuganglichkeit darstellen, als
in der vergleichsweise ruhigen Ostsee. Diese Zugangseinschran-
kungen spielen bei Installation, Inbetriebnahme und Service
eine groBe Rolle. In einem Special Report ab Seite 84 stellen
Forscher vom Fraunhofer IWES verschiedene Logistikkonzepte
flr die Inbetriebnahme von Offshore-Windparks vor.

Die Jahresgénge der Wellenmessungen fir Nordsee (Fino 1) und
Ostsee (Fino 2) zeigt Abbildung 6.24. Wieder klar erkennbar ist
die geringere mittlere Wellenhdhe in der Ostsee. Fehlende Daten
weisen auf Ausfalle der Messsysteme hin. An beiden Standorten
sind die relativ niedrigeren Wellenhdhen im Sommer erkennbar.
Da im Sommer niedrigere Windgeschwindigkeiten vorherrschen
plus bessere Lichtverhaltnisse, planen die meisten Betreiber ihre
regelmaBigen Instandhaltungsaktivitaten fir diese Monate ein.
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Wind und Wetter und die damit verbundenen exter-
nen EinflUsse wie Sturm, Seegang, Strémungen spielen
bei Installation und Service von Offshore-Windenergie-
anlagen eine entscheidende Rolle. Unglinstige Witte-
rungsbedingungen kdénnen zu einem Kostentreiber
werden, wenn es nicht moglich sein sollte, unter den
gegebenen Bedingungen die Arbeiten offshore nur
eingeschrankt oder tGiberhaupt nicht auszufthren.

Marcel Wiggert und Maxim Hartung von Fraunhofer
IWES stellen in einem Special Report Uber Wetterein-
flisse bei der Installation von Offshore-Windparks
verschiedene Logistikkonzepte fur die Inbetriebnahme
von Offshore Windparks. Hierin werden anhand eines
exemplarischen Offshore-Windparks Wetterrisiken,
Ressourcen und Kosten anylysiert und gegenutberge-

stellt.

Der Special Report »Analyse, Optimierung und Ver-
gleich von Logistikkonzepten in der Inbetriecbnahme
von Offshore Windparks« stellen die Kollegen von
Fraunhofer IWES, Standort Bremerhaven, ihre Arbeiten
ab Seite 84 vor.

Betriebsergebnisse

Volllaststunden. Ein Vergleich der Leistungsfahigkeit verschie-
dener WEA an unterschiedlichen Standorten erfolgt durch die
Normierung der Jahresenergielieferung auf die Nennleistung
der WEA. Damit hangt die Zahl der so berechneten dquiva-
lenten Volllaststunden maBgeblich von der Leistungskennlinie
der betrachteten WEA sowie den Standortbedingungen ab.
Offshore werden deutlich hdhere Volllaststunden erreicht als
onshore. Der erste kommerzielle deutsche OWP alpha ventus
erreichte in seinem ersten Betriebsjahr mit knapp 4500 Volllast-
stunden fast dreimal so viele Volllaststunden wie durchschnitt-
liche Onshore-WEA.
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Abbildung 6.22: Verteilung der mittleren signifikanten Wellenhéhe
flr Fino 1 und Fino 2 fir 2016. Datenquelle: [81]
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Abbildung 6.23: Verteilung der Verteilung der mittleren signifikan-
ten Wellenhéhe fir Fino 1 und Fino 2 fir 2016. Datenquelle: [81]
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Abbildung 6.24: Monatsvergleich der mittleren signifikanten Wellen-
héhen in 2016 und im Mittel von 2013 bis 2015 an Fino 1 und Fino 2.
Datenquelle: [81]
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Abbildung 6.25: Offshore Volllaststunden verschiedener Windparks
ab einer Nennleistung von 45 MW. Datenquellen: [82-88]
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Abbildung 6.26: Verfiigbarkeit von Offshore-Windenergieanlagen.
Datenquellen: [83-85, 88, 98, 99]
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Abbildung 6.25 zeigt die Volllaststunden verschiedener europa-
ischer Offshore-Windparks mit einer Gesamtnennleistung von
Uber 45 MW. Zwischen den einzelnen Windparks und deren
einzelnen Betriebsjahren sind deutliche Unterschiede erkennbar.
Tendenziell erreichen altere, nearshore errichtete Windparks
geringere Volllaststunden als die weiter auf See errichteten
Anlagen. Durchschnittlich Gber 4000 Jahres-Volllaststunden
erreichten die Windparks Horns Rev 2 (4357 h), EnBW Baltic 1
(4137 h) und alpha ventus (4123 h). In Horns Rev 1 fiel die Zahl
der Volllaststunden im zweiten Betriebsjahr auf etwa 60 Pro-
zent des langjahrigen Durchschnitts. Bei anderen Windparks
gab es ebenfalls einzelne stark abweichende Ergebnisse, die
wahrscheinlich auf technische Schwierigkeiten in der friihen
Betriebsphase zurlck zu flhren sind (vgl. Abbildung 6.26).
Aufgrund der Nicht-Veroffentlichung von Ertragsdaten der
Windpark-Betreiber ist eine vollstandige Aktualisierung dieser
Daten nur begrenzt moglich.

Offshore-Windstromertrag Deutschland. Seit 2009 wird
Strom von Offshore-Windenergieanlagen erzeugt und in das
Ubertragungsnetz eingespeist, etwa 38 GWh. Mit der Inbe-
triebnahme von alpha ventus begann eine rasante Entwicklung
der Einspeisemengen. Die Zahlen der Windstromeinspeisung
von 2010 bis 2016 belegen das enorme Windenergiepotenzial
in Nord- und Ostsee. In diesem Zeitraum hat sich die erzeugte
Energiemenge nahezu von 174 GWh (2010) auf 11.892 GWh
(2016) fast versiebzigfacht (Abbildung 6.27).

Die eingespeisten Strommengen stammen nach der Hoch-
rechnung flr 2016 zu 89 Prozent aus Offshore-Parks in der
Nordsee. Die Einspeisung, Abrechnung und Vergltung erfolgt
hier durch den Ubertragungsnetzbetreiber Tennet TSO GmbH.
Die verbleibenden 11 Prozent stammen von Ostsee-Windparks.
Die technische und finanzielle Abwicklung erfolgt hier durch
50Hertz Transmission GmbH als zustandigen Ubertragungs-
netzbetreiber. Ab 2015 wird nahezu der gesamte Offshore-
Windstrom von den Betreibern direkt vermarktet, nur etwa
0,3 Prozent der Stromerzeugung wurde Uber EEG abgerechnet.



Verfligbarkeit. Ziel der Instandhaltung ist das Erreichen einer
hohen technischen Verfligbarkeit und eines hohen Windstro-
mertrags der WEA mit moglichst geringen Kosten. Moderne
WEA erreichen an Land in der Regel eine Verfligbarkeit von
97 Prozent bis 99 Prozent [95]. Fir Offshore-Projekte ist, auf-
grund der besonderen Standortsituation und den damit ver-
bundenen Herausforderungen, wie Belastungen und Zugang-
lichkeit, generell mit geringeren Verfligbarkeiten zu rechnen
[96]. Forschung und Industrie erarbeiten gemeinsam neue
Methoden und Werkzeuge flr optimierte und preagierende
Instandhaltungsverfahren, mit den Zielen, die Anlagenverfiig-
barkeit zu erhohen und die Kosten fiir Wartung und Instandset-
zung zu reduzieren [97].

Abbildung 6.26 zeigt die technische Verflgbarkeit von unter-
schiedlichen OWP, geordnet nach dem Zeitpunkt ihrer Inbe-
triebnahme. Wahrend die alteren Parks, die aus WEA mit ver-
haltnismaBig geringen Nennleistungen bestehen, sich relativ
nah an der Kiste befinden und Verflgbarkeiten in der Band-
breite der durchschnittlichen Onshore-Verfligbarkeit aufweisen,
ist die Verflgbarkeit neuerer und weiter von der Kiste errichte-
ter Parks teils deutlich niedriger. Zwar sind, wie z.B. alpha ven-
tus und Egmond aan Zee zeigen, hohe Verfigbarkeiten auch in
diesen Bereichen erreichbar, doch sind diese meist mit einem
erhohten Instandhaltungsaufwand verbunden. Aufgrund der
Nicht-Veroffentlichung von Verfligbarkeitsdaten der Windpark-
Betreiber ist eine vollstandige Aktualisierung dieser Daten nur
begrenzt maéglich.

Je weiter drauBBen Offshore-Windparks auf dem Meer installiert
sind, umso langer dauern die Anfahrten mit den Serviceschiffen
und umso mehr reduzieren sich entsprechend die effektiven
Einsatzzeiten von Personal vor Ort flr Reparaturen und War-
tungsarbeiten. Um diesen Einschrankungen durch lange An-
und Abreisezeiten entgegenzuwirken, werden »Hotelschiffe«
eingesetzt, die in kurzer Entfernung zu den Offshore-Windparks
vor Anker liegen. Sie bieten Unterklnfte, Werkstatten sowie
Verpflegungs- und Freizeiteinrichtungen fiir das Servicepersonal.
Mit Tenderbooten werden die Servicekrafte in kurzer Zeit vom
Hotelschiff zu ihren Einsatzorten transportiert. Seit Ende 2016
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Abbildung 6.27: Offshore-Windstromertrag in Deutschland. Daten-
quellen: [43, 89-94], [6]

Abbildung 6.28: Offshore-Wohnplattform. © Vattenfall
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steht flr die technische Betreuung der Offshore-Windparks
Sandbank und DanTysk eine Offshore-Wohnplattform in der
Nordsee (Abbildung 6.28). Dieses »Offshore-Hotel« bietet Platz
fUr etwa 50 Personen, die in Zwei-Wochen-Schichten von hier
aus Wartung und Service dieser beiden Offshore-Windparks
Ubernehmen [100].

Kosten der Offshore-Windenergie. Der technische und
finanzielle Aufwand fir Planung, Errichtung, Betrieb und
Ruckbau von Offshore-Windparks ist signifikant hoher als bei
Onshore-Projekten. Hohere Ertrage offshore, groBe Windpark-
einheiten und -Cluster, groBe Anlagennennleistungen sowie
die Einspeisevergttungen tragen dazu bei, die Offshore-Wind-
energie wirtschaftlich zu nutzen.

Abbildung 6.29 gibt eine Ubersicht zu den spezifischen Inves-
titionskosten internationaler OWP ab 45 MW. Die groBen Ab-
weichungen zwischen den Windparks resultieren aus den teils
gravierend unterschiedlichen Rahmenbedingungen. Zum einen
gibt es landerspezifische Unterschiede, wie die Ubernahme der
Netzanbindungskosten durch die Netzbetreiber in Deutsch-
land, zum anderen unterscheiden sich Windparks in diversen
standortabhangigen Parametern wie Entfernungen zur Kuste,
Wassertiefen, Griindungsstrukturen und ParkgréBen.

Erganzend zu Abbildung 6.29 zeigt Abbildung 6.30 die spezifi-
schen Investitionskosten einer Grundlagenstudie der »IEA Wind
Task 26« zu den Kosten der Offshore-Windenergie [102]. Auf
der Basis von Daten zu 19 Offshore-Windparks, die zwischen
2012 und 2014 ganz oder teilweise in Betrieb gegangen sind,
hat die Arbeitsgruppe aus typischen Parametern Referenzwerte
fir den Modell-Offshore-Windpark abgeleitet. Diese Windparks
stehen in Belgien, Danemark, Deutschland, Schweden und im
Vereinigten Konigreich. Die resultierenden Referenzwerte sind
zusammen gefasst.

Im Ergebnis liegen die Investitionskosten fur Offshore-Wind-
parks in Europa bei 3789 €/kW. In diesem Betrag sind die
Kosten fir die Netzanbindung des Exportkabels enthalten.
Die Kosten flr das Exportkabel und die Infrastruktur vom Um-
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spannwerk offshore bis zum Netzverknlpfungspunkt onshore
sind mit insgesamt 282 €/kW angesetzt. Auf Offshore-Projekte
in der deutschen AWZ bezogen, bei denen die Netzanbin-
dungskosten ab der Offshore-Umspannwerke von den UNB
Ubernommen werden, wirden die spezifischen Investitionskos-
ten flr den ausgewahlten Referenzwindpark vergleichsweise
3507 €/kW betragen. Dieser Wert ist niedriger als die in der
Abbildung 6.29 gezeigten Auswertung. Ein wesentlicher Grund
hierflr sind die in deutschen Projekten abweichenden groBeren
Kistenentfernungen und Wassertiefen als im IEA-Baseline-
Szenario angenommen.

Zur Ermittlung der Stromgestehungskosten tber die gesamte
Lebensdauer berechnet man die Summe aller Kosten in Bezug
auf die gesamte Energieproduktion. Zu den Kosten zéhlen
neben den Investitionskosten (CAPEX) auch die Betriebskosten
(OPEX) einschlieBlich Kapitalkosten, Abschreibung, Steuern,
Versicherung usw. Auch hier gibt es projekt- und landerspezi-
fische Besonderheiten, so dass die im Baseline-Szenario getrof-
fenen Annahmen bei der Individualanalyse anzupassen sind.
Das Ergebnis zeigt Abbildung 6.31: die spezifischen Stromge-
stehungskosten des generischen 400 MW-Modell-Windparks
betragen 146 €/MWh oder 14,6 Cent/kWh.

Dong Energy, einer der gréBten und erfahrensten Betreiber von
Offshore-Windparks hat in 2016 die Stromgestehungskosten
eigener Projekte, die im Zeitraum 2009-2015 in Betrieb gin-
gen, vorgestellt. Die Stromgestehungskosten entsprechen dem
Ergebnis des IEA-Szenarios, also etwa 147 bis 156 €/MWh.
FUr einige Projekte liegen die Stromgestehungskosten sogar
deutlich niedriger: fir das Projekt Borkum Riffgrund Il werden
Stromgestehungskosten von 122 €/MWh beziffert, fir Horns
Rev Il 102 €/MWh [103].

Rechtliche und finanzielle Rahmenbedingungen

Einspeiseverglitung fiir Offshore-Windstrom. Seit April
2000 regelt das EEG die Einspeisevergltung. Damit auch flr
Offshore-WEA ein wirtschaftlicher Betrieb mdglich ist, sieht das
Gesetz seit 2004 spezielle Regelungen flr »Windenergieanla-
gen auf See« vor. Laut EU-Leitlinie fr staatliche Umweltschutz-



und Energiebeihilfen [104] mlssen ab 2017 bei Windparks ab
6 MW oder 6 Anlagen Ausschreibungen erfolgen. Somit wer-
den laut § 2 Abs. 3 EEG 2017 kinftig die »... Zahlungen fur
Strom aus erneuerbaren Energien ... durch Ausschreibungen
ermittelt ...«. In einer Ubergangszeit bis 2020 haben Projekte,
die vor dem 1.Januar 2017 »unbedingte Netzanschlusszu-
sagen« gemal § 118 Absatz 12 EnWG oder Kapazitatszuwei-
sungen gemalB § 17d Absatz des EnWG erhalten haben und
vor dem 1. Januar 2021 in Betrieb genommen worden sind,
weiterhin Anspruch auf die EEG-Vergutung. In der EEG-Fassung
»EEG 2017« vom 29. 08. 2016 wird der bereits im »EEG 2014«
festgelegte Offshore-Ausbaupfad von 6500 MW bis 2020 und
15 000 MW bis 2030 Ubernommen (§ 4 EEG). Als Offshore-
WEA gelten dabei Anlagen mit einer Kistenentfernung von
Uber 3 Seemeilen (ca.5,6 km). Die aktuellen EEG-Vergltungs-
satze und die vorgesehenen Degressionen zeigt Abbildung 6.32.

Grund- und Anfangsvergiitung. Die Anfangsvergltung
fir Offshore-WEA betragt 15,4 ct/kWh, die Grundvergitung
3,9 ct/kWh. Ab Inbetriebnahme einer Offshore-WEA schreibt
das EEG die Anfangsvergltung fir zwolf Jahre fest. Anschlie-
Bend wird die Einspeisevergltung auf die Grundvergltung
abgesenkt. Offshore-Anlagen, die bis 2017 in Betrieb gehen,
werden zwolf Jahre lang mit 15,4 ct/kWh und anschlieBend bis
zum zwanzigsten Betriebsjahr mit 3,9 ct/kWh verglitet. Spater
wird die Anfangsverglitung auf 14,9 ct/kWh (2018) bzw.
14,4 ct/kWh (2020) gesenkt.

Zeitraumverlangerung. Der Zeitraum der Anfangsvergitung
verlangert sich fur Offshore-WEA, die in einer Entfernung
von mindestens zwolf Seemeilen (ca.22,2 km) oder in einer
Wassertiefe von mindestens 20 m errichtet werden. Fir jede
volle Seemeile, die Uber zwolf Seemeilen hinausgeht, wird der
Zeitraum um 0,5 Monate und fir jeden zusatzlichen vollen
Meter Wassertiefe um 1,7 Monate verlangert. Abbildung 6.33
zeigt die Staffelung des Zeitraums der Anfangsvergitung in
Abhangigkeit von der Entfernung zur Kuste und der Wasser-
tiefe sowie die Position einiger realisierter Offshore-Windparks
in diesem Raster.

Beschreibung Einheit Referenzwert
Nennleistung OWP MW 400
Anzahl Anlagen 1 100
Anlagennennleistung MW 4,00
Rotordurchmesser m 125
Nabenhohe m 90
Wassertiefe m 25
Kustenentfernung km 40
Grundung und Fundament Typ Monopile

Tabelle 6.4: Ausgewiéhlte Eckdaten fiir Offshore-Referenz-Windpark.
Datenquelle: [102]
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Abbildung 6.29: Spezifische Investitionskosten verschiedener Parks

nach Landern ab einer Nennleistung von 45 MW. Datenquelle: [101]

1.800

1.600

1.400

1.200

1.000

)
=3
<]

o))
=]
o

N
o
=]

spezifische Investitionskosten [€/kW]

N
o
=]

o

Abbildung 6.30: Aufteilung der spezifischen Investitionskosten euro-
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Datenquelle: [102]
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Abbildung 6.31: Spezifische Stromgestehungskosten aus dem |EA-
Baseline-Szenario europaischer Offshore-Windparks.
Datenquelle: [102]
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Abbildung 6.32: Einspeisevergltung fir Offshore-Strom.
Datenquelle: [17]
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Erhéhte Anfangsvergiitung. Alle Offshore-WEA, die vor dem
1. Januar 2020 in Betrieb gehen, kdnnen als Alternative zur
regularen Anfangsvergiitung auf Antrag eine erhohte Anfangs-
vergltung nach dem sogenannten Stauchungsmodell erhalten.
Hier betrdgt die Hohe der Verglitung 19,4 ct/kWh fir einen
Zeitraum von acht Jahren ab Inbetriebnahme, danach erfolgt die
Absenkung auf die Hohe der Grundvergitung (3,90 ct/kWh).
Bei Anlagen die in 2018 oder 2019 in Betrieb gehen ist die
Hohe der erhéhten Anfangsverglitung um 1,0 ct/kWh auf
18,4 ct/kWh reduziert. Durch dieses »Stauchungsmodell«
sollen die Finanzierungsrisiken fir Offshore-Investitionen und
Unsicherheiten fir Glaubiger reduziert werden, indem die Erlo-
se aus den Investitionen friher zurlickflieBen kénnen. Im Falle
einer moglichen Zeitraumverlangerung konnen WEA nach den
ersten acht Jahren der erhéhten Anfangsvergitung tber meh-
rere Jahre eine verlangerte Anfangsvergltung von 15,4 ct/kWh
und danach die Grundvergltung von 3,9 ct/kWh erhalten.

Durchschnittliche Einspeisevergiitung. Je nach gewahltem
Vergutungsmodell betragen die durchschnittlichen Vergtitungs-
hohen Uber die Anspruchsdauer von 20 Jahren mit Inbetrieb-
nahme in 2016 oder 2017 und ohne jegliche Verlangerungs-
zeitrdume aufgrund von Kustenentfernung oder Wassertiefe
beim Grundmodell 10,8 ct/kWh und 10,1 ct/kWh beim Stau-
chungsmodell.

Direktvermarktung. Bei allen neuen WEA kénnen die Be-
treiber den Offshore-Strom als alternative zur EEG-Vergltung
direktvermarkten. Schon seit Ende 2012 ist die Direktvermark-
tung gangige Praxis fur alle in Deutschland installierten Off-
shore-WEA (vgl. Abbildung 6.27). Der Erlos des Betreibers bzw.
des Direktvermarkters setzt sich aus dem erzielten Verkaufspreis
und der Marktpramie zusammen. Die Héhe der Marktpramie
wird monatlich rickwirkend als Differenz des anzulegenden
Wertes (Grund- bzw. Anfangsvergiitung) und eines mittleren
Marktwertes an der EEX berechnet.

Weiterer Ausbau in deutschen Gewassern. 2017-2030.
Am 18. Oktober 2016 wurde das Gesetz zur Entwicklung
und Forderung der Windenergie auf See (kurz WindSeeG)
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verkindet, das zum 1. Januar 2017 in Kraft trat. Hierin wird
ein Ausschreibungssystem fir die Erzeugung von Strom aus er-
neuerbaren Energien eingefihrt, das auch fur die Windenergie
auf See einen Systemwechsel bedeutet [105] . Anfang Januar
2017 wurden von der BNetzA die Bedingungen fir die erste
Ausschreibung nach dem neuen WindSeeG bekannt gegeben.
Der Hochstwert fir die Verglitung von Strom aus Windenergie-
anlagen auf See liegt demnach bei 12 ct/kWh.

Die erste Ausschreibung umfasst 1.550 MW und erfolgt zum
1. April 2017 [57]. Der weitere Ausbaupfad der Offshore-
Windenergie bis 2030 erfolgt in drei Phasen, siehe Abbildung
6.34[106].

Phase 1 — Alte EEG-Rechtslage: Von 2017 an bis 2020 wer-
den nach der alten Rechtslage Projekte mit unbedingter
Netzanschlusszusage oder Kapazitatszuweisung fertiggestellt.
Ausgehend von etwa 4100 MW kumulierter Leistung zum
31. Dezember 2016 bedeutet dies bei einem mittleren Zubau
von 1200 MW in den Jahren 2017 bis 2020 eine kumulierte
Gesamtkapazitat von 7700 MW zum Ende dieser Phase. Das
Ausbauziel von 6500 MW installierter Leistung wird nach die-
sem Szenario Anfang 2020 erreicht.

Phase 2 — Ubergangsphase: Bereits 2017 und 2018 erfolgen
die ersten Ausschreibungen in Hohe von jeweils 1550 MW fir
bestehende Projekte. Hierunter fallen diejenigen Vorhaben, die
bereits vor dem 1. August 2016 eine Genehmigung erhalten
haben oder planfestgestellt sind oder fir die bereits ein Eror-
terungstermin stattgefunden hat. Die Ergebnisse dieser beiden
Ausschreibungen sollen in einer Ubergangsphase von 2021 bis
2026 zum Zubau von jeweils 500 MW in 2021 (nur Ostsee) und
2022 und zu jeweils 700 MW Zubau in den Jahren 2023 bis
einschlieBlich 2025 fuhren.

Phase 3 — Zentrales Modell: Nach dieser Vorlaufzeit sollen ab
2026 jeweils 700-900 MW neu in Betrieb gehen. Die Umset-
zung dieses Ausbauszenarios fihrt dann zu dem Ausbauziel
von 15 000 MW in 2030.
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Abbildung 6.33: Zeitraum der Anfangsvergitung fir Offshore-WEA
in Deutschland. [101]
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Special Report

FLIEGENDE MESSSYSTEME

Martin HofsaB3, Jens Bange, Dominique Bergmann

Um die Ziele der Energiewende in Deutschland zu erreichen,
bedarf es einem weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien,
allen voran der Windenergie in windreichem, bergig komplexem
Gelande. Eine Windpotentialanalyse dieser Standorte mit kon-
ventioneller Messtechnik (Windmessmasten (WMM) = 100 m
mit Standard Messsensorik) ist sehr kostenintensiv (Aufbau und
Abbau des WMM, Miete, usw.). Eine alternative Mdglichkeit
den Standort zu analysieren sind detaillierte, hochaufgeloste
numerische Simulationen (z.B. CFD) bzw. den Standort mit
sogenannten »Wind-Atlas-Methoden” zu analysieren und zu
bewerten. Die Ergebnisse der detaillierten numerischen Simula-
tionen hangen jedoch stark vom Detaillierungsgrad des Gelan-
des und der raumlichen Auflosung, der zeitlichen Auflésung des
Gleichungsloser und den Randbedingungen der Zustromung [1]
ab. Um die lokalen Standortbedingungen exakt zu simulieren,
sind Kenntnisse der realen Strdmungsbedingungen an diesem
Standort nétig. Bei den »Wind-Atlas-Methoden” wird mit Hilfe
einer Transformation gemessener Winddaten von mehreren
benachbarten Standorten auf die lokalen Windbedingungen
an diesen Standort geschlossen.

Eine weitaus gunstigere und flexiblere Moglichkeit zur Erfas-
sung der Stromungsbedingungen, stellt der Einsatz von unbe-
mannten Luftfahrzeugen (wie z.B. Flugzeug und Helikopter)
dar. Diese UAV (unmanned aerial vehicle) kbnnen automatisch
(Autopilot) bzw. von einem Piloten (einem sogenannte RPAS
(remotely piloted aicraft system)) gesteuert fliegen. Fliegen
diese UAV automatisch, steuert der Autopilot die zuvor defi-
nierten Punkte (sogenannte Legs) an und fliegt diese Trajektorie
ab. Die Bordcomputer der Versuchstrager loggen die Ausgabe
der installierten Sensoren (z.B. die gemessenen Stromungsbe-
dingungen) in Abhangigkeit der Ortskoordinaten, der Lageko-
ordinaten der UAV und weitere Flugparameter. In dem vom
BMWi geforderten Forschungsvorhaben LIDAR complex der
Universitaten Stuttgart (USTUTT) und Tlbingen (EKUT), wurden
die Einsatzmaglichkeiten kleiner bis mittelgroBer UAV erforscht.
Dabei wurden zwei unterschiedliche Tragersysteme eingesetzt:
e Helikopter Tragersystem »AMPAIR”

o Flachenflugzeug »MASC: Multi-Purpose Airborne Sensor

Carrier”

© USTUTT

Die zwei Versuchstrager haben sehr unterschiedliche Flug-
eigenschaften. Diese lassen sich, flr jeweils unterschiedliche
Missionsszenarien einsetzen. Das Helikoptersystem bietet sich
durch seine Schwebeeigenschaften optimal zur Vermessung
fixer Positionen an. Die Starken des Flachenflugzeugs liegen
hingegen vor allem bei seiner hohen Reichweite und Flugzeit,
was die Vermessung groBBer Gebiete ermaglicht.

Die Flugmessungen wurden zunéchst an einem flachen Stand-
ort mit homogenen Stromungsbedingungen durchgefihrt,
um die Messflige und Flugstrategien zu erproben und die
Messungen gegen eine externe Referenz zu validieren. Am
Referenzstandort stehen drei Windenergieanlagen (WEA)
mit einer Leistung zwischen 2,0 MW und 2,5 MW. Zusatzlich
befand sich ein 100 m hoher Windmessmast installiert, welcher
auf mehreren Hohen mit Standardsensoren (First-Class Schalen-
kreuz-Anemometer und Windfahnen) nach IEC [2] ausgestattet
war. Alle installierten Sensoren am WMM, wurden mit einer
Auflosung von 50 Hz abgetastet und zeitsynchron mittels eines
GPS-Taktgebers von einem Messsystem gemeinsam aufge-
zeichnet. Die Vergleichbarkeit und Synchronisierbarkeit mit den
fliegenden Messsystemen wurde Uber den GPS-Zeitstempel
realisiert.

Tragersystem »AMPAIR"

Basis des Tragersystems flir das Messequipment bildet die rein
elektrisch betriebene Hubschrauberdrohne » AMPAIR” (Abb. 1)
des Instituts fir Flugzeugbau der Universitat Stuttgart. Das
UAV hat einen Rotorkreisdurchmesser von 2,97 m und ist bis
zu einem Abfluggewicht von 46,16 kg zugelassen. Fir den
Einsatz als fliegender Messmast kann eine Nutzlast von bis zu
7,5 kg integriert werden. Die Steuerung und Stabilisierung der
Drohne wird von einem Autopilotensystem Ubernommen und
ermoglicht einen automatischen sowie manuellen Flug durch
einen Piloten.

Messequipment

Das Messsystem, welches den unbemannten Hubschrauber
zum fliegenden Messmast macht, basiert auf einem Messaus-
leger am Bug, der aus dem Abwind-Bereich des Hubschraubers
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Abbildung 1: Trdgersystem ,AMPAIR"” des Instituts flr Flugzeugbau

der Universitat Stuttgart mit Messausleger © USTUTT)

hinaus ragt. So kann die Messsensorik in einem durch den
Abwind des Hubschraubers unbeeinflussten Strémungsbereich
installiert werden. Die dazugehdrige Auswerteelektronik ist
im Nutzlastbereich im Bug untergebracht. Fir ein komplettes
Abbild der Umgebungsbedingungen verfligt das Messsystem
Uber folgende Sensorik:

3D-Ultraschallanemometer
e Temperatursensor

Feuchtigkeitssensor

Differenz- und Absolutdrucksensoren

Zur Stabilisierung, Korrektur und Referenzierung der Mess-
daten im Postprocessing kommen ein Differential GPS (DGPS)
und eine Inertial Measurement Unit (IMU) zum Einsatz. Das
DGPS dient der raumlichen Referenzierung der Messpunkte
und zur Bestimmung der Ausrichtung (Heading) der Drohne
zur Ermittlung der Windrichtung. Die IMU, dient der Lagekor-
rektur der Sensoren. Des Weiteren dienen DGPS und IMU der
Korrektur der Messdaten bezlglich der Eigenbewegung des
Tragersystems.

Missionsszenario

Die Fahigkeit eines Hubschraubers, sowohl schwebend an einer
Stelle zu verharren, als auch mit konstanten Geschwindigkeiten
in beliebige Richtungen zu fliegen kann in dem Einsatzszenario
als »fliegender Messmast” optimal ausgenutzt werden. Durch
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seine VTOL (vertical take-off and landing)-Eigenschaften ist das
Hubschraubersystem nur auf kleine Start- und Landeflachen
angewiesen, was den Betrieb direkt am Einsatzort ermdglicht.
Neben dem Einsatz an klassischen Standorten fir Windmess-
masten, wird durch den unbemannten Hubschrauber auch die
Vermessung in topographisch komplexem Gelénde (z. B. Kante
der schwabische Alb) einfacher moglich.

Wahrend der Messmission (Abb. 2) kann die Drohne einzelne,
stationdre Messpunkte anfliegen oder Muster zur Ermittlung
verschiedener Messpunkte abfliegen. Mittels Autopilot wird
die Drohne an vorgegebenen Punkten positioniert und fihrt
die Messung im Schwebeflug durch. Auf diese Weise kann
z.B. ein Hohenprofil abgetastet werden, welches die einzelnen
Sensorpositionen eines Messmastes nachbildet.

Einsatzfahigkeit des unbemannten Hubschrau-
bersystems als Messplattform

Im Forschungsprojekt LIDAR complex hat das Gesamtsystem
seine Einsatzfahigkeit bewiesen. Durch das hohe Eigengewicht
der Drohne koénnen auch bei boigen Flugbedingungen erfolg-
reich Messungen durchgefihrt werden. Durch die frontale
Anstromung wahrend der Messflige befindet sich die Drohne
trotz fester Position in einer Art »Vorwartsflug”, wodurch die
Flugzeit im Gegensatz zum Schwebeflug gesteigert werden
kann. Wie in der folgenden Tabelle 1 zu sehen ist, konnten
in den Messfliigen Ergebnisse ermittelt werden, welche dem
Messmast entsprechen, der zum Vergleich herangezogen
wurde.
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Der Unterschied zwischen dem Messergebnis zwischen dem
WMM und den AMPAIR-Messungen bezog auf die Windge-
schwindigkeitsmessungen zeigt in diesem Szenario eine sehr
gute Ubereinstimmung. Die Differenz ist mit 0,1 m/s bei 40 m
Hohe sehr gering. Fur die Messung der Windrichtung zeigt sich
eine groBere Differenz zwischen den Messungen des WMM
und des AMPAIR. Dieser Unterschied basiert auf der Streuung
des Magnetkompass, welcher zur Positionsbestimmung und fir
die Transformation aus dem korperfesten Koordinatensystem
des UAVs ins globale Koordinatensystem verwendet wird.

Flachenflugzeug »MASC: Multi-Purpose Airborne
Sensor Carrier”

Das unbemannte Forschungsflugzeug vom Typ MASC (Multi-
purpose Airborne Sensor Carrier, Abb.3) wird mit einem elek-
trischen Heckmotor angetrieben, damit die Strdomungssonde
an der Spitze des Flugzeugrumpfs weniger beeinflusst wird.
FUr verschiedene Missionen stehen zwecks Optimierung drei
verschiedene Tragfligel mit 2,6 bis 3,4 m Spannweite zur
Verfligung. Mit minimaler Batteriezuladung hat das MASC ein
Gesamtgewicht (inkl. meteorologischer Basismessausriistung)
von weniger als 5 kg. Die Flugzeit ist dann allerdings begrenzt
auf 15 Minuten. Bei maximaler Zuladung (entsprechend einem
Gesamtgewicht von etwa 8 kg) wird eine Flugzeit von 90 Mi-
nuten bzw. eine Reichweite von 135 km erreicht. Zur Sensorik
gehoren schnelle und hochauflésende Temperatur- und
Feuchtesensoren, verschiedene Drucksensoren, eine 5-Loch
Stromungssonde, GPS und Tragheitsnavigation. Aus den letzten
drei GroBen wird mit Hilfe eines Kalman-Filters der turbulente
3D Windvektor bestimmt. Die MASC Systeme werden von
Autopiloten vom Institut fir Flugmechanik und Flugregelung
der Universitat Stuttgart mit konstanter Geschwindigkeit von
ca. 25 m/s relativ zur Luft-Strdmung automatisch gesteuert und
gleichzeitig von zwei Bodenstationen (getrennt fir Flug- und
meteorologische Messdaten) Uberwacht. Der Autopilot ROCS
(Research Onboard Computing System) halt das Flugzeug
sehr genau auf seiner Trajektorie (Hohe +2 m, horizontaler
Pfad +5m, Fluggeschwindigkeit 1 m/s). Solche geringen
Abweichungen sind fir den Flug zwischen den WEA eines
Windparks entscheidend fir die Betriebssicherheit und werden

39,7 m 5m/s 184,7° 5,14 m/s 185,82°

93,7m 8,85 m/s 171,2° 8,83 m/s 187,67°

Tabelle 1: Vergleich der gemittelten Daten vom Messmast mit UAV-

Messungen als Messplattform bei stationdren Messungen © USTUTT

Abbildung 2: AMPAIR im Messflug vor WEA © USTUTT

Abbildung 3: Versuchstréger MASC © EKUT
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Abbildung 4: Messung der Windgeschwindigkeit in 4 D Abstand
hinter der WEA. Die schwarzen Linien zeigen die Flugpfade quer zur
Windrichtung. Die Farben stellen die Windgeschwindigkeit dar, die
linear zwischen den Legs interpoliert wurde. Die Position der WEA

ist als grauer Schatten gekennzeichnet. © Wildmann
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Abbildung 5: Auf verschiedenen Legs vor und hinter einer WEA (ver-
tikaler griiner Strich) wurde die TKE berechnet. Der Durchmesser der

einzelnen Kreise ist ein MaB fir den Betrag der TKE. © Wildmann
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mit bemannten Flugzeugen in der Regel nicht erreicht. Das
geringe Gewicht der MASC tragt auBerdem dazu bei, eine
Aufstiegserlaubnis in unmittelbarer Nahe von WEA insbeson-
dere von den Betreibern zu erhalten. Nahere Informationen zu
dem Messsystem MASC und Ergebnisse der Kampagnen sind in
Fachzeitschriften veroffentlicht [3-7]).

MASC im Einsatz fiir die Windenergie

Im Projekt LIDAR complex wurde neben dem Tragersystem
»AMPAIR"” zwei MASC Systeme zur in situ Turbulenzmessung
im Bereich von WEA eingesetzt. Hauptaugenmerk war dabei,
den Nachlauf der WEA zu messen. Dabei konnten die MASC
den starken hinter den WEA auftretenden Verwirbelungen
ohne Problem standhalten und die turbulenten Wind- und
Temperaturmessungen jederzeit gewahrleisten. Im Nachlauf
der WEA in Grevesmihlen wurden mitunter 15 m/s mittlerer
Wind und entsprechende Verwirbelung in der Wirbelschleppe
gemessen.

Da das MASC sicher in der Wirbelschleppe hinter einer groBen
WEA operieren kann, wurden vertikale Ebenen quer zur Wind-
richtung im Lee geflogen. Abb. 4 zeigt auf einer dieser Ebenen
den Verlauf der Windgeschwindigkeit zwischen 75 und 225 m
Uber dem Boden, wobei die Flache zwischen den Flugpfaden
linear interpoliert wurde. Ganz klar ist der signifikante Einfluss
der WEA in 4 D Abstand (mit Rotordurchmesser D) zu erken-
nen. In der Wirbelschleppe sinkt die Windgeschwindigkeit von
ungestort 12 m/s auf 5 bis 6 m/s. D.h. in 4 D Entfernung wird
die Windgeschwindigkeit etwa halbiert, was fir nachfolgende
WEA und deren Ertrag natdrlich von Bedeutung ist.

SchlieBlich wurden auch Legs in verschiedenen Abstédnden vor
und hinter den WEA ausgewertet. Aus den einzelnen Legs von
jeweils 700 m Lange wurden die statistischen Momente zweiter
Ordnung (Varianzen und Kovarianzen) berechnet. Abb. 5 zeigt
die im Flug gemessene turbulente kinetische Energie (TKE), die
sich aus der Summe der Varianzen der drei Windkomponenten
zusammensetzt, und ein robusteres MaB3 fir die Turbulenz
darstellt, als die in der Industrie Ubliche Turbulenzintensitat.



Special Report Fliegende Messsysteme

Wie erwartet, nahm die TKE hinter der WEA um ein Vielfaches
im Vergleich zur ungestdrten Anstromung zu. Wobei die TKE
im Lee eine ausgepragte Hohenabhangigkeit aufweist. Die
Wirbelschleppe erstreckt sich vertikal Gber £100 m bezuglich
der Nabenhohe. Interessant ist, dass die TKE auch im Luv etwa
100 m vor der WEA bereits massiv angestiegen ist.

Zukiinftige Entwicklung

Um detaillierte Informationen mit einer hoheren raumlichen
und zeitlichen Auflésung der Strdmung vor oder hinter einer
Windenergieanlage zu erlangen, entwickelt der Stuttgarter
Lehrstuhl fir Windenergie der Universitat Stuttgart im aktuellen
BMWi Forschungsprojekt ANWIND ein neues schwebendes
Windmesssystem. Als Basis flr dieses Windmesssystem soll ein
Multicopter entwickelt werden, der fir den Einsatz unter sehr
ungunstigen Bedingungen, d.h. hohen Windgeschwindigkei-
ten optimiert wird und damit stabil im Wind fliegt und sicher
die Position halten kann.

Im Gegensatz zu bisherigen Konzepten fliegender Windmess-
systeme sollen der Multicopter und die integrierte hochempfind-
liche Messtechnik eine Einheit bilden. Bereits im Designprozess
wird der Einfluss des UAV auf den Messvorgang bericksichtigt.
Das Windmesssystem, genannt ANDroMeDA (ANWIND Drone
for Measurement and Data Acquisition, Abb. 6), soll im Ver-
bund mit 9 Fluggeraten gleichzeitig eingesetzt werden. Somit
kénnen je nach gewahlter Formation verschiedene Effekte
untersucht werden, wie z.B. die Windevolution bei der Anord-
nung mehrerer Fluggerate entlang einer Stromlinie oder laterale
und transversale Kohdrenzen bei vertikalen oder horizontalen
Formationen.

Solche Messungen konnen helfen numerische Modelle zur An-
lagensimulation (Windfeldmodelle, Windevolution) zu verbes-
sern oder auch die Regelstrategie fur Windenergieanlagen zu
optimieren. Auch die weitere Optimierung der am Stuttgarter
Lehrstuhl fir Windenergie verwendeten LIDAR Technik bzw.
der entsprechenden Algorithmen zur Windfeldrekonstruktion
aus LIDAR Messungen ist mit Hilfe dieser Messungen denkbar.

Abbildung 6: Konzeptstudie zur Windfeldvermessung im Formations-
flug © USTUTT
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SCHWIMMENDE UNTER-
STRUKTUR FUR OFFSHORE-WEA

Frank Adam, Daniel Walia, Mathias Kuhl, Jochen GroBmann

Einleitung

Am 4. November 2016 trat das Pariser Klimaabkommen in
Kraft. Ein wesentliches Ziel des Abkommens ist es die Begren-
zung des Anstiegs der globalen Durchschnittstemperatur auf
deutlich unter 2 °C im Vergleich zum vorindustriellen Niveau.
Wenn méglich soll sogar ein Grenzwert von 1,5 °C eingehalten
werden, um die Auswirkungen des von Klimaforschern beleg-
ten Klimawandels zu minimieren. In diesem Zusammenhang
muss es ein wesentliches Ziel nationaler und internationaler
Interessen sein, erneuerbare Energien weiter zu etablieren und
neuartige Technologien zu entwickeln, um den ehrgeizigen
Zielen des Pariser Abkommens gerecht zu werden.

Eine wichtige Rolle bei der Energiewende spielt die Windener-
gie. Insbesondere die Offshore-Windenergie ist von groBer
Bedeutung, da geeignete Flachen onshore generell knapp so-
wie weitgehend durch installierte Windenergieanlagen (WEA)
belegt sind. Gleichzeitig und besonders in dicht besiedelten
Gebieten, werden WEA nur in geringem MaBe von der Bevol-
kerung akzeptiert.

Motiviert durch diese Umstande soll zuklnftig immer mehr
Windenergie auf dem Meer gewonnen werden. Uber dem
Wasser sind Windgeschwindigkeiten generell héher und homo-
gener als Uber Land, was wesentlich hohere Energieausbeuten
ermoglicht und Flachenmangel sowie Akzeptanzprobleme
abmildert. Das Problem der Offshore-Windenergie ist allerdings
momentan die Wirtschaftlichkeit. Im Vergleich zum umgangs-
sprachlich genannten Onshore-Windstrom mit Gestehungskos-
ten von 50 bis 70 EUR pro MWh, welche mit den Kosten von
konventionellen Kraftwerken vergleichbar sind, werden aktuelle
Gestehungskosten fir Offshore-Windstrom von bis zu 140 EUR
pro MWh angegeben. Im Rahmen von Ausschreibungsver-
fahren fir zuklnftige Offshore-Windparks erhielten z.B. von
DONG Energy A/S fur 72,7 EUR pro MWh fur die Windparks
Borssele 1&2 in den Niederlanden und Vattenfall fiir 49,9 EUR
pro MWh fir den Windpark Kriegers Flak in Danemark den
Zuschlag, was in der Windbranche wie eine Art Weckruf auf-
gefasst wurde. An dieser Stelle muss jedoch erwahnt werden,
dass die Gestehungskosten durch besondere standortab-

© GICON GroBmann Ingenieur Consult GmbH

hangige Rahmenbedingungen mafBgeblich positiv beeinflusst
wurden und die Zahlenwerte nicht zwingend reprasentativ fur
alle Offshore-Standorte als MaB anzusetzen sind. Insbesondere
fUr Windparks in tiefem Wasser und mit groBer Entfernung
zur Kuste ist bei Anwendung des aktuellen Stands der Technik
(feste Unterstrukturen) mit hoéheren Gestehungskosten zu
rechnen. Nichts desto trotz sollten der Windbranche die Werte
von DONG Energy A/S und Vattenfall als Ansporn dienen, um
Kosten weiter zu minimieren. Wesentliche Voraussetzung um
diese Minimierung zu erreichen sind neuartige, kostengunstige,
robuste sowie zuverlassige Technologieentwicklungen.

Eine Technologie, die in diesem Zusammenhang als sehr viel-
versprechend angesehen wird, ist die der schwimmenden
Grindungen oder auch schwimmenden Offshore-Fundamente
(SOF). Wie nachfolgend erldutert wird, reduzieren SOF nicht
nur die Grindungs- und Fertigungskosten an sich, sondern
auch die Errichtungskosten werden im Vergleich zu festen
Grundungen wie Jackets oder Tripiles wesentlich reduziert.

Schwimmende Unterstrukturen als 6konomische
Alternative zu festen Unterstrukturen
Grundsétzlich befinden sich zurzeit drei unterschiedliche
Varianten schwimmender Unterstrukturen fur Offshore-Wind-
energieanlagen in der Erprobungs- und Entwicklungsphase.
Die drei maBgeblichen Strukturtypen sind der »Spar-Buoyx,
das Halbtaucherkonzept und die »Tension Leg Platform (TLP)«
(Zugspannungsstabilisiert). In der Praxis lasst sich keine bekann-
te Plattform ausschlieBlich einer Kategorie zuordnen. Welches
Konzept sich am besten eignet, ergibt sich aus den Standort-
bedingungen und diversen Anforderungen fir den Betrieb
der WEA. AuBerdem spielen okologische und 6konomische
Aspekte eine wichtige Rolle. Im Vergleich zum Halbtaucher-
und dem Spar-Buoy-Konzept bietet unserer Meinung nach das
TLP-Konzept eine Reihe von Vorteilen. Insbesondere fuhrt die
gewadhlte Stabilisierung durch vorgespannte Abspannelemente
zu vergleichsweise kleinen Gondelbewegungen. Der Vorteil
geringer Bewegungen der Turbine wirkt sich direkt auf das
Betriebsverhalten und die Lebensdauer der WEA aus.
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Abbildung 1: GICON®-SOF der dritten Genration

Abbildung 2: Zusammenbau des Gesamtsystems an der Kai-Kante
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Die Entwicklung einer wirtschaftlich attraktiven schwimmenden
Unterstruktur fir WEA der dritten Generation (Nennleistung
6 MW +) ist das wesentliche Ziel eines Verbundvorhabens,
das zurzeit von der Universitat Rostock in Kooperation mit
der GICON®-Firmengruppe bearbeitet wird. Kernziel des
Forschungsprojekts zur Entwicklung des SOF der dritten
Generation ist, die Stromgestehungskosten zu reduzieren, um
Kosten von deutlich unter 8 € ct/kWh zu erreichen. In diesem
Zusammenhang bedarf es des Einsatzes innovativer Material-
kombinationen. Hierzu ist es erforderlich neue Fertigungstech-
nologien u.a. fir bewehrte Betonkomponenten zu entwickeln.
Weitere Einsparungen sollen durch eine deutlich reduzierte Fer-
tigungszeit erreicht werden. Fir das SOF der dritten Generation
sind keine SchweiBarbeiten mehr vorgesehen. Die Endmontage
der vorgefertigten Komponenten soll durch hochtragféhige
Schraubverbindungen erfolgen. Damit lasst sich insbesondere
die Montagezeit gegenlber der geschweilter Konstruktionen
von ca. 4 Monaten auf etwa 1 Woche reduzieren.

Das Tragwerk besteht aus finf Hauptkomponenten (Abbilf
dung 1). Elementar sind die quadratisch angeordneten und
durch ein Tragwerk verbundenen vier vertikalen, zylindrischen
Auftriebskorper aus Beton (1). Diese sind mittels horizontaler
Rohre (2) miteinander verbunden, welche dem System zusatzli-
chen Auftrieb und Stabilitat verleihen. Der aus den Horizontal-
rohren gebildete Gurt ist so angebracht, dass im Betriebszustand
eine Uberfahrbarkeit durch Service-Schiffe gewahrleistet ist.
Vertikale Rohre (3) durchstoBen die Wasseroberflache und
bilden somit die Saulen des Tragwerks. Den insgesamt vier ver-
tikalen Rohren schlieBen sich geneigte Rohre (5) an, die in der
Symmetrieachse des Systems am Verbindungsstlck (6) zusam-
mentreffen. An den Rohrknoten (4) unterhalb der Auftriebs-
korper werden die Abspannseile mittels spezieller Verbindungs-
elemente angeschlossen.

Berechnung und Simulation

Wesentliche Grundlage flr die Auslegung der dargestellten
Unterstruktur bildet eine aero-hydro-servo-elastisch gekoppelte
Gesamtsystemsimulation am Stiftungslehrstuhl fir Windener-
gietechnik, die ein komplettes Modell der WEA sowie ein
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hinreichend detailliertes Modell der Unterstruktur umfasst.
Als Simulationstool kommt hierbei die am NREL (National Re-
newable Energy Laboratory, USA) entwickelte Software FAST
(Fatigue, Aerodynamics, Structures and Turbulence) zum
Einsatz. FUr die Simulation wird eine generische 6-MW-Anlage
verwendet, welche in der Studie der DOWEC (Dutch Offshore
Wind Energy Converter) definiert ist. Neben den relevanten
strukturdynamischen Eigenschaften dieser WEA berlicksichtigt
das FAST-Modell auch die, sich im Entwicklungsprozess be-
findliche Unterstruktur und die mechanischen Eigenschaften
der Verankerungsseile. Darliber hinaus werden alle duBeren
Einwirkungen (z.B. Wind und Wellen), sowie deren Wechsel-
wirkungen mit der WEA bzw. der Unterstruktur modelliert.
AuBerdem ist in dem Simulationsmodell auch die Regelung

der WEA implementiert, um die Auswirkungen verschiedener
Betriebszustande auf das Gesamtsystem untersuchen zu kon-
nen. Grundlegendes Ziel dieser Gesamtsystemsimulation ist die
Ermittlung der auf die Plattform einwirkenden auBeren Lasten
(Krafte und Momente), welche dann fir die Auslegung der
einzelnen Komponenten der Substruktur verwendet werden.
Erste Simulationen von zwei Basislastféllen zeigen hier vielver-
sprechende Ergebnisse. Diese Lastfalle umfassen zum einen die
Simulation der im Betrieb befindlichen WEA bei Nenn-Wind und
zum anderen die Simulation der geparkten WEA wahrend eines
50-Jahres-Sturms. In beiden Fallen wurden die aerodynami-
schen Krafte auf die WEA mit der Blatt-Element-Impulstheorie
bestimmt und die Berechnung der hydrodynamischen Krafte
auf die Substruktur erfolgt auf Basis der Morison-Gleichung.
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Abbildung 4: Translatorische und rotatorische Bewegungen der Plattform
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Abbildung 6: Kréfte und Momente am TurmfuB3 (2)

Abbildung 7: Schleppvorgang der Plattform inkl. WEA zum Offshore-Errichtungsort © GICON GroBmann Ingenieur Consult GmbH
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In den Ergebnissen dieser Simulationen sind die Vorteile des
TLP-Konzeptes klar zu erkennen. So zeigt die Plattform in
beiden Lastféllen insbesondere senkrecht zur Wind- und Wel-
lenrichtung nur sehr kleine Bewegungen, sowohl beziglich der
Translation als auch der Rotation. In diesen Richtungen liegt die
translatorische Bewegung in einem Bereich zwischen +1 m und
die rotatorische Bewegung beschrankt sich auf nicht mehr als
+2 Grad. Dies wirkt sich auch positiv auf die Bewegung des
Turmkopfes auf, die ebenfalls sehr klein ist (in jeder Richtung
kleiner als +1 m bzw. +1 Grad). Darlber hinaus ist auch die
Beschleunigung des Turmkopfes sehr gering und deren Betrag
ist stets geringer als 2 m/s2. Auch bezlglich der Lasten zeigt
sich, dass eine auf dem SOF installierte WEA keinen groBeren
Lasten ausgesetzt ist, als eine auf einer festen Grindung ste-
hende WEA.

Wesentliches Ziel ist es, die Kostenanteile der Fertigungszeitin-
tensiven Schiffbaustahlkomponenten zu reduzieren und den
Wechsel hin zu neuen Verbundmaterialien anzustreben. In
diesem Zusammenhang ist der Werkstoff Stahlbeton eine sehr
gute Alternative. Dieser Verbundwerkstoff hat im Bauwesen
eine lange und erfolgreiche Geschichte. Beton besitzt eine sehr
hohe Druckfestigkeit, aber nur eine geringe Zugfestigkeit. Stahl
hat eine hohe Zugfestigkeit und wird durch das basische Milieu
des Betons vor Korrosion geschitzt.

Fur die aufgeloste Tragstruktur des SOF der dritten Generation
sollen Spannbetonrohre zum Einsatz kommen. Dabei soll ein
spezieller Ultrahochleistungsbeton (UHPC), welcher eine sehr
hohe Durchfestigkeit sowie eine deutlich erhdhte Zugfestigkeit
besitzt, zur Anwendung kommen.

In ersten rechnerischen Untersuchungen wurden unterschied-
liche Grenzzustdnde betrachtet. In diesem Zusammenhang
erfolgte eine Vorbemessung der Spannbetonrohre auf Basis
numerischer und analytischer Berechnungen. Unter Zugrundle-
gung der im Grenzzustand der Tragfahigkeit (ULS) ermittelten
Schnittkrafte am TurmfuB, ergaben sich die folgenden erforder-

lichen Bewehrungen fir die Diagonalrohre (As,tot = 1.492 cm?),
die Vertikalrohre (Astot = 166 cm?) und die Horizontalrohre
(As,tot = 166 cm?). Die erforderlichen Vorspannkréfte liegen im
Bereich von ca. 150 MN.

Als ein erstes Ergebnis kann festgehalten werden, dass die
technische Machbarkeit der hybriden Tragstruktur gegeben ist.

Zusammenfassung und Wirtschaftlichkeit

Das beschriebene System stellt eine wirtschaftliche und um-
weltfreundliche alternative Griindung fir Windenergieanlagen
dar. Das gewahlte Baukastenprinzip und die geringen Endmon-
tagezeiten sind einmalig und tragen wesentlich zur Kosten-
reduktion bei. Ferner wird die Struktur inkl. WEA vom Hafen
zum Offshore-Standort transportiert (Abbildungen 2 und 7).
Das flhrt dazu, dass keine typischen sowie kostenintensiven
Errichterschiffe bendtigt werden. Durch ein unabhéngiges Bera-
tungsinstitut wurden fir das GICON®-SOF fir den Fall eines
Windparks mit 80 Windenergieanlagen mit jeweils 6 MW bei
40 m Wassertiefe und 50 km Entfernung zum Festland Strom-
gestehungskosten von kleiner 90 EUR pro MWh ermittelt. Die-
ser Wert kann durch neue Erkenntnisse aus dem aktuellen
Forschungsprojekt noch weiter reduziert werden, womit die
Vergleichbarkeit mit Stromgestehungskosten konventioneller
Energietrager wie Kohle in greifbare Nahe riickt.
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ANALYSE, OPTIMIERUNG UND VER-
GLEICH VON LOGISTIKKONZEPTEN

Marcel Wiggert, Maxim Hartung

Motivation Zeit

Ein Schlssel fur einen wirtschaftlich erfolgreichen Offshore
Windpark ist die Entwicklung von geeigneten Offshore-Logistik
Konzepten [1]. In deren Analyse und Optimierung liegt der Fo-
kus meist entweder auf der Logistik fir Transport & Installation
(T&I) oder der fir Betrieb- und Wartung (O&M). Der wichtigen
Phase der Inbetriebnahme wird haufig weniger Aufmerksam-

Bl wstalstionsvorgang
Inbetrigbnahme = Tearm 1
Inbetriebnshme =Team 2
Inbetriebnahme - Team 3
nbetriebnahme - Team &

keit geschenkt. Aber gerade diese Phase entscheidet Uber den
raschen Anschluss der Windenergieanlagen und der Einspei-
sung ihres Windstroms ins Netz.

Nr. [WEA]

Die Vorteile einer beschleunigten Inbetriebnahme liegen neben

der friheren Produktivitat der einzelnen Windenergieanlage in  Abbildung 1: Fortschritts-Zeit-Diagramm der WEA Installation und
der direkten Reduktion der Kosten. Zu nennen sind an dieser  Inbetriebnahme

Stelle unter Anderem der positive Einfluss auf den Cash-Flow,

die Energieproduktion und die Finanzierungskosten, reduzierte

Overhead-Kosten, minimierte Wetterrisiken, geringere Bindung

von Fahrzeugen bzw. Personal, verringerte Nutzung der Not-

stromaggregate und deren Versorgung.

Worin liegen die Herausforderungen?

Die Prozesse Inbetriebnahme (mechanische/elektrische Fertig-
stellung und cold/hot commissioning) [2] nehmen deutlich
mehr Zeit in Anspruch, als die eigentliche Installation der Wind-
energieanlage. Aufgrund der unterschiedlichen Arbeitsablaufe,
den eingesetzten Schiffen und den operativen Einsatzgrenzen
kommt es hdufig zu einem Auseinanderscheren der Installation-
und Inbetriebnahme-Prozesse (Abbildung 1). Ein logistisches
Konzept muss folglich seine Ressourcen unter Ber{icksichtigung
seiner Wetterrisiken optimieren, um die Scherung zu minimieren.
Hieraus leitet sich das Ziel der vorliegenden Arbeit ab:
Analyse, Vergleich und Optimierung von Logistikkonzepten
fur die Inbetriebnahme von Offshore Windparks unter der
Berlcksichtigung von Ressourcen, Kosten und Wetterrisiken
an einem beispielhaften Referenzwindpark. Wobei folgende
Fragestellungen mit einflieBen: Welche Wetterrisikoprofile sind
mit den Konzepten verbunden? Was ist die optimale Anzahl
von Teams fir die Inbetriebnahme? Welches Fahrzeugkonzept
ist am besten fUr die Inbetriebnahme geeignet?
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Methoden zur Analyse der Wetterrisiken

Im vom BMWi geférderten Forschungsprojekt COAST (Pro-
jektname: , Wetterabhangigkeit und Prognoseverfahren fir
Bau und Betrieb von Offshore-Windparks"; FZK: 0325409)
wurde mit Industriepartnern am Fraunhofer IWES die WaTSS
— Weather Time Series Scheduling — Methode entwickelt und
in die Software COAST — Comprehensive Offshore Analysis
and Simulation Tool — implementiert. Die COAST-Software
berechnet das Wetterrisiko von Projektpldnen unter der Berlick-
sichtigung der lokalen Wetterbedingungen und operationellen
Limits [3]. FUr die vorliegende Untersuchung und den Vergleich
wurde ein spezifisches Modell fir die Inbetriebnahme entwi-
ckelt. Bevor das Inbetriebnahme-Modell erlautert wird, werden
kurz die WaTSS-Analyse und die Simulationsmodi der COAST-
Software vorgestellt.

Das Ziel der WaTSS—Methode ist die Analyse der Wetterrisiken
von Projektplanen in Kombination mit den lokalen Wetter-
bedingungen und den operativen Einsatzgrenzen des Equip-
ments. In diesem Sinn werden die untersuchten Projektplane

unter Berlcksichtigung der Abldufe und Einsatzgrenzen in
langjahrige Zeitreihen (z.B. 30-50 Jahre) der lokalen Wetter-
bedingungen eingepasst, d.h.: beginnend beim simulierten
Projektstart wird jeder Arbeitsschritt in Abhangigkeit von den
Wetterbedingungen zum simulierten Zeitpunkt und den opera-
tiven Einsatzgrenzen dieses Schrittes verschoben (Abbildung 2).
AnschlieBend erfolgt die statistische Analyse der Projektdauern
Uber die untersuchten Jahre. Als Ergebnis steht die Verteilung
der Projektdauern zur Verfligung, daraus lasst sich das Risiko-
profil ableiten.

In der COAST-Software wurde die WaTSS-Methode mit zwei

Simulationsmodi implementiert: ,Yearly Simulation” und
,Constant Interval Simulation”. Im ersten Ansatz wird der Pro-
jektplan, fur jedes Jahr an dem definierten Startdatum gestartet
und eingepasst. Bei der Constant Interval Simulation wird da-
gegen das Startdatum jeweils kontinuierlich um ein gewahltes
Intervall verschoben (z.B. 1 Tag) und fir jedes Startdatum eine

Simulation durchgeflhrt.

Windgeschwindigkeit

b
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Abbildung 2: Grundprinzip der WaTSS-Methode
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Zur Umsetzung der eingeflihrten Aufgabenstellung, der Ana-
lyse der Logistikprozesse wahrend der Inbetriebnahme, wird
die Fragestellung in drei Teilaufgaben gegliedert (Abbildung 3).
Zunachst wird als Ausgangspunkt das Wetterrisiko bei der
Installation der Windenergieanlagen mit der COAST-Software
untersucht und damit die frihesten Startpunkte flr die Inbe-
triebnahme der einzelnen Anlagen definiert. Unabhangig von
der Anzahl der Teams wird die Zuganglichkeit der Anlage fir
die Techniker wiederum mit der COAST-Software analysiert.
Im dritten Schritt werden im Post-Processing, z.B. in MS-Excel
oder MATLAB, die einzelnen Ergebnisse in Abhangigkeit der
Anzahl der Teams kombiniert analysiert. Aufbauend erfolgt die
Auswertung hinsichtlich der notwendigen Schiffs-, Arbeits- und
Schlechtwettertage (WoW-Waiting on Weather), sowie den ver-
bundenen Kosten. Als Kosten werden im vorliegenden Modell
die Tagessatze der Schiffe, Teams und die Opportunitatskosten
integriert.

Referenz Windpark ,, IWES Baltic”

Die Anwendung der entwickelten Modelle wird am virtuellen
Referenz Offshore Windpark (OWP) ,,IWES Baltic” demonstriert
(Abbildung 4). Die wesentlichen Angaben zum OWP kénnen
der Tabelle 1 entnommen werden. Es wird davon ausgegangen,
dass die Schiffe und Teams jeweils fiir die gesamte Inbetriebnah-
medauer zur Verflgung stehen. Weiterhin werden nur ganze
Arbeitstage berlicksichtigt. Die Opportunitatskosten werden ab
der Netto-Inbetriebnahmedauer berechnet.

Fur die Inbetriebnahme der Windenergieanlagen werden drei
verschiedene logistische Szenarien betrachtet, siehe Tabelle 2.
Im ersten Szenario werden die Windenergieanlagen direkt
aus dem Hafen von Sassnitz mit Crew Transfer Vessels (CTVs)
angefahren und die Techniker setzen von hier auf die Anlagen
Uber. Nach acht Stunden Arbeit auf der Anlage werden sie
wieder vom CTV abgeholt und zurlick in den Hafen transferiert.
Die Arbeiten werden nur tagslber in einer 12 h-Schicht von
06:00-18:00 durchgefihrt.

e

Abbildung 3: Grundprinzip des Models zur Untersuchung der Inbe-

SZENARIEN
LOGISTIK-KONZEPT

OPTIMIERUNG

triebnahme

Abbildung 4: Lage Referenz OWP ,,IWES Baltic” [Karte: http:/lwww.

openstreetmap.org/]
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Anlagenanzahl
Kistenentfernung
Startdatum
Inbetriebnahme (1 Team)
Teamkosten
Opportunitatskosten
Wetterdaten

Installationsdauer inkl.
Wetterrisiken (P50)

WINDENERGIE REPORT DEUTSCHLAND 2016

60

40 km

01.07.2020

160 h/Anlage (Netto)

3.000 Euro/Tag

3.000 Euro/Tag pro Anlage
coastDat v1 (1958-2002) [4]

100 Tage (COAST)

Tabelle 1: Rahmenbedingungen Referenz O VWP »IWES Baltic”

Beim zweiten Szenario kommt ein Hotel-Vessel (HV-Hotelschiff)
zum Einsatz und es wird auf ein 2 x 12 Stunden Schichtsystem
Ubergegangen. Dementsprechend werden die Arbeiten auch
nachts durchgefiihrt und die Techniker verbleiben im OWP. Aus
diesem Grund wird die Transferzeit reduziert und die Techniker
kénnen 10 Stunden auf der Anlage die Inbetriebnahme durch-
fdhren.

In einem weiteren Szenario wird ein Service Operation Vessel
(SOV) mit deutlich hoheren operativen Einsatzgrenzen zum
Transport und zur Ubernachtung der Techniker im Feld genutzt.
Die Techniker arbeiten wiederum in einem 2x 12 Schichtbe-
trieb. Weitere Details zu den Szenarien konnen der Tabelle 2
entnommen werden.

Die drei Szenarien unterscheiden sich im Wesentlichen in den
operativen Einsatzgrenzen, einem 12/7 bzw. 24/7 Schichtsys-
tem, den Zeiten auf der Anlage und den Kosten. Ausgehend
vom Basisszenario mit 6 Teams flr jedes Logistikkonzept

Einsatzzeit

Kapazitat
Basisszenarien
Operative Limits
Kosten

Arbeiten auf WEA
Inbetriebnahme [Netto]

Prozesse

Crew Transfer Vessel
12h/7 Tage

3 Teams

6 Teams

hs=1,5m

4.000 Euro/Tag
8h/Tag

20 Tage

Transfer Hafen — WEA
Comm.-Arbeiten
Transfer OWP — Hafen

Tabelle 2: Drei Logistik-Szenarien fir die Inbetriebnahme
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Hotel Vessel Service Operation Vessel
24h/7 Tage 24/7 Tage

20 Teams 20 Teams

6 Teams 6 Teams

hs=1,5m hs=1,5m

20.000 Euro/Tag 24.000 Euro/Tag

10h/Tag 10h/Tag
8 Tage 8 Tage

Transfer HV — WEA
Comm.-Arbeiten
Transfer WEA — HV
Transfer HV — WEA
Comm.-Arbeiten
Transfer WEA — HV

Transfer SOV — WEA
Comm.-Arbeiten
Transfer WEA — SOV
Transfer SOV - WEA
Comm.-Arbeiten
Transfer WEA — SOV
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leiten sich die Fragen nach der Team-Anzahl und dem Wet-
terrisikoprofil ab. Eine erhéhte Anzahl von Teams wirkt sich
positiv auf die Dauer der Inbetriebnahme aus, allerdings sind im
CTV-Konzept teilweise weitere Fahrzeuge notwendig. Langere
Dauern wiederum fiihren in saisonal schlechtere Zeitraume und
bergen ein hoheres Wetterrisiko. Eine langere Projektdauer
wird zusatzlich durch Opportunitatskosten bestraft. Umgekehrt
lohnt sich der Einsatz eines teureren SOVs erst, wenn die
Inbetriebnahmedauer durch dieses deutlich reduziert wird. In
diesem Spannungsfeld werden zunachst die Ergebnisse des
Basisszenarios und anschlieBend die Optimierung vorgestellt.

Im Konzeptvergleich sollten nicht nur die Kosten (P50) bertck-
sichtig werden, sondern auch die verbundenen Risikoprofile.
Als MaB flr ein Risikoprofil wird in der vorliegenden Arbeit die
Risikobandbreite genutzt [5]. In der Analyse des Basisszenarios,
siehe Abbildung 5 (a), schneidet das SOV mit den geringsten
Kosten (P50) und einem engen Risikoprofil, gefolgt vom HV und
CTV Konzept, am besten ab. Die Inbetriebnahmedauern sind
im Vergleich zur Installation deutlich zu lang und beide Prozesse
scheren stark auseinander. Untersucht man die verschiedenen
Anteile der Projektdauern: Bau (Netto), Inbetriebnahme (Netto),
Schlechtwetter—Inbetriebnahme (WoW) und auf Ressourcen
basierende Verzégerungen, siehe Abbildung 5 (b), wird schnell
deutlich, dass die fehlenden Ressourcen der Hauptgrund fir die
Verzdgerungen sind.

Welches ist die optimale Anzahl von Inbetriebnahme-
teams?

FUr die Analyse der optimalen Teamanzahl unter Berlicksich-
tigung des Wetterrisikos wurden die Kosten flr verschiedene
Kombinationen ermittelt (Abbildung 6). Mit steigender Anzahl
von Teams sinken die Kosten fir die einzelnen Konzepte bis an
dem Punkt, ab dem der Einsatz neuer Teams ineffizient wird.
Die Inbetriebnahme kann die Installation nicht Gberholen. Hie-
raus leitet sich fUr die einzelnen Fahrzeugkonzepte jeweils eine
optimale Anzahl von Teams ab: SOV-10 Teams, HV-12 Teams
und CTV-14 Teams.

— H\/
= SOV
e CTV

11,00 16,00 26,00

21,00
(a) Kosten [Millionen €]

= Bau-Netto mInbetriebnahme mWoW = Ressourcen
300

N
5y
o

[
o

Projektdauer [Tage]
N
o
o

o
o

[
o

v HV

Sov

(b)
Abbildung 5: Vergleich Basisszenario mit 6 Teams: (a) Kosten & Risiko-
profile, (b) Projektdauern (P50)
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Abbildung 7: Verteilung der Kosten fiir die optimierten Teams
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Welches Fahrzeugkonzept ist am besten fiir die Inbetrieb-
nahme geeignet?

Im vorliegenden Beispielprojekt andert sich die Reihenfolge in
der Effizienz hinsichtlich der Kosten und Risikoprofile der drei
Konzepte nicht im Vergleich zum Basisszenario. Selbst wenn die
Kosten des HV-12-Konzepts als gleich angenommen werden,
so ist das negative Kostenrisiko (P100-P50) im HV-12-Konzept
wesentlich hoher als fir das SOV-10-Konzept. Grundsatzlich
hat der Verzug der einzelnen Anlagen, in Kombination mit den
Ressourcen und Wetterrisiken, den gréBten Einfluss auf die
Kosten. Dies wird auch in der Korrelation im Verlauf der Projekt-
dauern und der Inbetriebnahme-Kosten deutlich (Abbildung 6).

Zusammenfassung und Ausblick

In der vorliegenden Untersuchung wurden fir einen Beispiel-
windpark in der Ostsee drei logistische Szenarien: CTV, HV und
SOV, hinsichtlich der Team-Anzahl und der verbundenen Wet-
terrisiken analysiert, optimiert sowie verglichen. Die Frage eines
optimaleren Konzepts lasst sich nicht pauschal beantworten,
sondern hangt immer vom spezifischen Risikoprofil des Projekts
und dem Risikoappetit des Investors ab. Die COAST-Software
und das Modell zur Analyse der Inbetriebnahme-Logistik haben
sich als geeigneter Ansatz zur kombinierten Analyse herausge-
stellt, da gleichzeitig die Kosten und Risiken betrachtet werden
konnen. In der vorgestellten Arbeit wurden folgende drei
Punkte herausgearbeitet:

1. Die optimale Anzahl von Inbetriebnahme-Teams hangt
vom Gesamtkonzept ab: Schiff, Team, Kostenstruktur und
Wetterrisiken

2. Zur Beurteilung der Logistik-Konzepte reichen nicht die
Kosten, z.B. P50-Wert, sondern in die Entscheidung muss
auch das Kostenrisiko mit einflieBen.

3. Einen entscheidenden Einfluss auf das optimale Konzept
haben die Opportunitatskosten.
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Die vorliegende Untersuchung wurde flr den Beitrag verein-
facht, weitere Aspekte z.B. effektive Auslastung der Teams,
abgestufter Einsatz von Teams/Fahrzeugen oder andere Schicht-
modelle (z.B. gleitende Schichten) werden fir spezifische Pro-
jekte in die Analyse integriert.

FUr Untersuchungen in der Nordsee mit raueren Umgebungs-
bedingungen und gréBeren Entfernungen der Windparks zur
Kiste lasst sich ein starkerer Einfluss des Wetters auf die Er-
gebnisse erwarten. In der Ostsee sollten in zukinftigen Unter-
suchungen die Auswirkungen von Eisgang und Temperaturen
einflieBen.
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KUNFTIGE KOSTENENT-

WICKLUNG DE

R WINDENERGIE

Ryan Wiser, Joachim Seel, Volker Berkhout, Carolin Wiegand

Um die zukinftige Entwicklung der Kosten von Windenergie
sowie des technologischen Fortschritts genauer zu verstehen,
hat das Lawrence Berkeley Lab in Kooperation mit der Arbeits-
gruppe der IEA Wind zu den Kosten der Windenergie (Task 26)
eine Expertenbefragung von 163 weltweit fihrenden Experten
durchgefihrt. Dabei galt es vor allem Erkenntnisse Uber das
Ausmal zuklnftiger Kostensenkungen, deren Ursache sowie
den zur Realisierung notwendigen Voraussetzungen zu gewin-
nen. Gemessen an der Anzahl der Teilnehmer stellt diese Exper-
tenbefragung eine der umfangreichsten Erhebungen dar, die je-
mals zu einer Stromerzeugungstechnologie durchgefihrt wurde.

Ziel der Umfrage war es, bestehende Tools zur Abschatzung
von Kostensenkungspotentialen wie Lernkurven, technisch-
wirtschaftliche Kostenanalysen und weitere Methoden zur
Synthese von Expertenwissen zu erganzen. Die Befragung um-
fasste Windenergie onshore und offshore. Letztere wird weiter
in Anlagen mit fester Tragstruktur und schwimmenden Plattfor-
men unterteilt. Die Studie soll zur Information flr Politik und
Planungsentscheidungen dienen, Forschung und Entwicklung
sowie Strategie- und Investitionsentscheidungen unterstitzen.
Parallel dazu wird die Abbildung der Windenergie in Szenarien
von Planungsmodellen des Energiesektors verbessert. Einige

Einschatzungen; Betriebskosten: -9%

Medianszenario)

Betriebskosten: -9%

Betriebskosten: -8%
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Abbildung 1: Zusammenfassung der Ergebnisse Hohes Kostensenkungspotential

© Vattenfall

93



WINDENERGIE REPORT DEUTSCHLAND 2016

Onsh Offshore Offshore
ERSES klassisch schwimmend

M CapEx M Kapazitatsfaktor B WACC MOpEx [ Lebensdauer

Abbildung 2: Relativer Einfluss der Kostentreiber auf die Kosten-

senkung in 2030 fiir das Medianszenario

m Offshore klassisch Offshore schwimmend

@A ® Hohe Erwartungen A

20% - .
esgu=s Mittlere Erwartungen

«={l = Niedrige Erwartungen

0% =

-20% -

-40% - h -
44 S—— -43% %3% .

-60% T T T T
201020202030 2040 2050

r T T T T r T T T T
2010 2020 2030 2040 2050 2010 2020 2030 2040 2050

Abbildung 3: Die erwarteten Verdnderungen der Gestehungskosten

Uber die Zeit

94

~
-45%  “W-53%

der wichtigsten Ergebnisse der Studie sind in Abbildung 1
zusammengefasst.

Seit ihren Anfangen in den 1970er Jahren ist die moderne
Windindustrie erheblich gereift. Die Ergebnisse der Expertenbe-
fragung zeigen, dass weiterhin mit einer erheblichen Senkung
der Stromgestehungskosten zu rechnen ist. Abbildung 1 fasst
die Erwartung der Kostensenkungen flr das Medianszenario,
zusammen. In allen Anwendungsbereichen wird im Jahr 2030,
bezogen auf die Basiswerte aus 2014, eine Kostenreduktion um
24 Prozent bis 30 Prozent und im Jahr 2050 um 35 Prozent
bis 41 Prozent angenommen. Dabei werden in erster Linie die
prozentualen relativen Kostenanderungen betrachtet, da jede
Region und jeder Experte einen anderen Basiswert zugrunde
legen kann. Die absoluten Basiswerte fir das Bezugsjahr 2014
liegen bei Onshore-Anlagen bei 79 €/MWh und bei den klassi-
schen Offshore-Anlagen bei 169 €/MWh. Dabei sollte beachtet
werden, dass es sich lediglich um den Mittelwert der Exper-
tenantworten handelt und keinen Bezug zu einer bestimmten
Region auf der Welt hat. Insgesamt zeigt die Befragung, dass
Onshore-Windenergie weiterhin kostengtnstiger als Offshore-
Windenergie bleiben wird und die Kosten flr Strom aus
klassischen Offshore-Anlagen mit fester Tragstruktur glnstiger
bleiben wird als aus schwimmenden Anlagen.

Ursachen der Kostensenkung sind vielfaltig
Abbildung 1 zeigt die finf wichtigsten Treiber der Kostensen-
kungen: Investitionskosten (CapEx), Betriebskosten (OpEx), Ka-
pazitatsfaktor, Lebensdauer und Finanzierungskosten (WACC)
und beschreibt die relative Entwicklung zwischen 2014 und
2030. Welchen relativen Einfluss die einzelnen Kostensenker
auf die gesamte Kostenreduktion des Medianszenarios haben,
wird in Abbildung 2 abgebildet.

Bei der Onshore-Windenergie tragen die Investitionsausgaben
sowie der Kapazitatsfaktor am starksten zur Reduktion der
Stromgestehungskosten bei. Ein hoherer Kapazitatsfaktor
passt dabei zu den ebenfalls abgefragten kiinftigen Turbine-

neigenschaften: Demnach setzt sich das GréBenwachstum bei
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Nennleistung, Nabenhohe und Rotordurchmesser fort. Hohere
Nabenhohen ermdglichen die Nutzung der starkeren Windres-
sourcen in groBeren Héhen und flhren zu hoheren Ertragen.
AuBerdem wird der Rotordurchmesser bzw. die Uberstrichene
Rotorflache starker wachsen als die Nennleistung kunftiger
Anlagen. Daraus resultiert eine geringere spezifische Leistung
und entsprechend ein hoherer Kapazitatsfaktor.

Bei den klassischen Offshore-Anlagen tragen besonders Ver-
besserungen bei den Investitions- und Finanzierungskosten zur
Kostensenkung bei. Die gréBere Bedeutung der Investitions-
kosten sowie die geringere Bedeutung des Kapazitatsfaktors
fir Offshore-Anlagen geht mit den Erwartungen der Turbi-
nendimensionen einher: Wahrend die spezifische Leistung in
etwa unverandert bleibt, erwarten Experten flr das Jahr 2030
signifikante Steigerungen der Turbinennennleistung sowie
der Nabenhohe. Das wirkt sich wiederum positiv auf die spe-
zifischen Kapitalkosten aus. Bei den schwimmenden Anlagen
hingegen spielt der Kapazitatsfaktor erneut eine deutlich
wichtigere Rolle. Dies beruht vermutlich auf der Annahme,
dass schwimmende Anlagen in Gegenden mit hoheren Wind-
geschwindigkeiten eingesetzt werden kénnen, da durch diese
neue Technologie groBere Wassertiefen zugédnglich werden.
Fir den gesamten Offshore-Sektor lasst sich feststellen, dass
dort Finanzierungskosten eine sehr viel groBere Rolle spielen als
onshore, was wahrscheinlich auf geringeren Erfahrungen mit
der noch jungen Offshore-Technologie zurlickzufihren ist.

Erheblicher Spielraum fiir Kostensenkungen

Neben dem Medianszenario wurden auch die Erwartungen der
Befragten fir einen hohen und einen niedrigen Kostenverlauf
abgefragt (siehe Abbildung 3). Die groBe Spannweite der
Experteneinschatzung zeigt die starke Unsicherheit bezlglich
des AusmaBes und des Zeitpunktes zukinftiger Fortschritte.
Gleichzeitig liegt es zum Teil in der Hand von 6&ffentlichen
und privaten Entscheidungstragern diese Informationen zu
nutzen. Das niedrige Szenario veranschaulicht dabei, was durch
aggressive Forschungs- und Entwicklungsarbeiten sowie einem
starken Zubau maoglich sein kénnte. Flr alle Anwendungsbe-

reiche werden flr das niedrige Szenario mit Kostensenkungen
um mehr als 40 Prozent in 2030 und mehr als 50 Prozent in
2050 gerechnet. Die Ergebnisse zeigen, dass das ,Lernen mit
der Marktentwicklung” und ,,Forschung und Entwicklung” die
wichtigsten Wegbereiter auf dem Pfad des niedrigen Szenarios
darstellen, sowohl fir Offshore als auch far Onshore.

GroBes Verbesserungspotentiale

Eine Vielfalt von Veranderungen in den Bereichen Entwicklung,
Technologie, Design, Produktion, Konstruktion, Betrieb und
Markt kdnnen einen Beitrag zur Kostenreduktion leisten. Exper-
ten haben insgesamt 28 verschiedene Treiber bezlglich deren
Auswirkung auf die Stromgestehungskosten bewertet. Die
jeweils finf meistgenannten Antworten sind in Abbildung 1
fir den entsprechenden Anwendungsfall aufgelistet. Die
zwei maBgeblichen EinflussgréBen bei Onshore-WEA stehen
im Zusammenhang mit den Rotoreigenschaften: GroBerer
Rotordurchmesser, geringere spezifische Leistung sowie Fort-
schritte beim Design des Rotors. Dies bestatigt wiederum die
vorherigen Ergebnisse zur Steigerung des Kapazitatsfaktors als
HaupteinflussgréBe bei der Kostensenkung. Auch die Zunahme
der Nabenhéhe auf dritter Position stimmt mit der vorherigen
Einschatzung Uberein. Im Bereich der Offshore-Windkraftanla-
gen unterscheidet sich das Ranking. Bei den klassischen An-
lagen werden vor allem eine Steigerung der Turbinenleistung,
Fortschritte bei den Tragstrukturen sowie sinkende Finanzie-
rungskosten angeflhrt. Einige dieser Faktoren spielen bei den
schwimmenden Anlagen ebenfalls eine wichtige Rolle. Haufig
genannt werden vor allem die Fortschritte bei der Tragstruktur
und Verbesserungen beim Installationsprozess.

Unsicherheiten bei Kostensenkungen

Eine deutliche Unsicherheit erstreckt sich tGber alle Variablen und
Faktoren. Dies wird zum Teil durch die Spannweite des Niedrig-,
Median- und hohen Szenarios in Abbildung 3 aufgezeigt. Auch
bei der Betrachtung der Streuung der Antworten, die durch das
erste und dritte Quartil in Abbildung 1 dargestellt wird, werden
die Unterschiede ersichtlich. Ein Teil dieser Streuung kann durch
die Segmentierung der Befragten in verschiedene Kategorien
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erklart werden. So wurde bei der Befragung eine Gruppe |, flih-
render Experten” definiert, die durch ihre berufliche Position
einen besonders guten Uberblick (iber die aktuelle und kiinftige
Kostensituation der Windenergie hat. Diese Fokusgruppe er-
wartet eine generell aggressivere Kostensenkung als die groBe
Mehrheit der Befragten. Im Gegenzug schatzen Befragte von
Turbinenherstellern die kurzfristigen Entwicklungsmaoglichkei-
ten deutlich zurlickhaltender ein.

Was ist das Besondere in Europa?

Obwohl die Antworten in allen Regionen stark koharent sind,
gibt es dennoch ein paar Unterschiede zwischen den amerika-
nischen und europaischen Ergebnissen. Bei der Onshore-Wind-
energie konzentrierten sich die Befragten mit amerikanischen
Hintergrund sehr viel starker auf einen steigenden Kapazitéts-
faktor, wahrend die europaischen Experten ein starkeres Augen-
merk auf die Verlangerung der Projektlebensdauer sowie eine
erhéhte Langlebigkeit und Zuverldssigkeit legten. AuBerdem
werden in Europa die Einflisse durch steigenden Wettbewerb
und geringere Risiken héher bewertet. Im Offshore-Bereich
erwarten die amerikanischen Experten mit einer Nennleistung
von 9 MW und geringeren Rotordurchmessern etwas kleinere
AnlagengréBen in 2030 als die 11 MW Nennleistung, die fur
europaische Standorte genannt wurden. Aus europadischer
Perspektive wird auch offshore eine verlangerte Projektlebens-
dauer hervorgehoben.

Der Vergleich der Ergebnisse mit historischen
Schatzungen und anderen Vorhersagen

Obwohl die Expertenschatzungen der Stromgestehungskosten
auseinander gehen, weisen diese Uiberwiegend eine Konsistenz
zu der historischen Entwicklung auf, zumindest fir den Bereich
der Onshore-Windenergie. Abbildung 4 zeigt vier verschiedene
historische Schatzungen mit Lernraten zwischen 10,5 Prozent
und 18,6 Prozent fir die Onshore-Windenergie. Obwohl
Lernkurven als unvollkommenes Instrument zur Identifikation
von Einflussfaktoren auf die Kostensenkung in der Vergangen-
heit und zur Vorhersage der zukilnftigen Kostenentwicklung
gesehen werden, liegt die implizite Lernrate aus dem Median-
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Szenario der Expertenbefragung mit 14 Prozent bis 18 Prozent
fur das Jahr 2030 im Bereich der historischen Lernraten.

Offshore sind die historischen Entwicklungen sehr unter-
schiedlich. Auf eine anfangliche Kostensenkung bei den
klassischen Anlagen in den 1990er Jahren, folgte ein starker
Kostenanstieg in den 2000ern und zuletzt gab es Anzeichen
einer Kostenreduktion. Vor diesem historischen Hintergrund
wurden bereits einige Versuche unternommen, eine Lernkurve
an Offshore-Kostendaten anzupassen. Weiterhin ist es unklar,
wie die Lerneffekte am besten beschrieben werden kdnnen, um
Entwicklungen in der Vergangenheit verstehen sowie zukinfti-
ge Trends prognostizieren zu kénnen, da eine Kostensenkung
nicht nur aus wachsender Erfahrungen im Offshore-Bereich
sondern auch aus dem Onshore-Bereich resultiert.

AuBerdem konnen die Ergebnisse mit anderen Prognosen zu
den Stromgestehungskosten verglichen werden, sei es aus
technisch-wirtschaftlichen  Kostenanalysen, Expertenwissen,
Lernkurven oder einer Kombination der drei Methoden. Wie
in Abbildung 5 zu sehen ist, weisen die Umfrageergebnisse in
etwa die gleiche GroBenordnung wie die anderen Prognosen
auf. Bei der Onshore-Windenergie neigt jedoch das Median-
Szenario zu hoheren Erwartungen an die Kostensenkung als
die Mehrheit anderer Prognosen. Im Gegensatz dazu weisen
die Ergebnisse der klassischen Offshore-Windenergie eine we-
sentlich konservativere Einschdtzung als die der Literatur auf.
Zahlreiche Prognosen zeigen eine steilere Kostensenkung als
das Niedrigszenario der Expertenbefragung.

Einschdatzungen mittels Lernkurven: Die richtige

Interpretation

Wie bereits in Abbildung 4 gezeigt wurde, sind die Ergebnisse
im Onshore-Bereich konsistent zu historischen Lernkurven.
Dies zeigt, dass korrekt erstellte Lernkurven in den reiferen
Technologien anwendbar sind. Allerdings konzentriert sich die
Mehrheit der Schatzmethoden aus der Literatur in erster Linie
auf die Investitionskosten und viele Modelle im Energiesektor

sowie intergierte Bewertungsmodelle bauen bei der Prognose
der zukinftigen Kosten auf diesen Investitionskosten-basierten
Lernkurven auf. Die Ergebnisse der Expertenbefragung zeigen
jedoch, dass die Investitionskosten lediglich einer, und nicht
unbedingt der wichtigste, von vielen Faktoren ist, um eine
Reduktion der Stromgestehungskosten zu erreichen. Die
Hochrechnungen der friheren CAPEX-basierten Lernmodelle
unterschatzen vermutlich die Moglichkeiten einer zuklinftigen
Kostensenkung, da wichtige weitere Einflussfaktoren ver-
nachlassigt werden. Diese Erklarung wird durch die Tatsache
bestatigt, dass die Lernraten der Stromgestehungskosten
basierend auf der Expertenbefragung doppelt so hoch sind
wie die klrzlich anhand von Investitionskosten geschatzten
Lernraten von lediglich 6-9 Prozent. Zudem erklart dies auch
die aggressivere Einschatzung der Kostenreduktion durch die
befragten Experten im Vergleich zu den bisherigen Prognosen.
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BEITRAG DER SEKTORKOPPLUNG

ZU DEN KLIMAZIELEN

Norman Gerhardt, Philipp Hartel

Deutschland hat sich ambitionierte Klimaziele gesetzt. Bis 2030
soll eine Reduktion der Treibausgase von -55 Prozent gegen-
Uber 1990 (von 1248 auf 562 Mio. t COZ-Aq) erreicht werden
und flr 2050 ist eine Reduktion in Héhe von 80 Prozent bis
95 Prozent angestrebt (Abbildung 1). Vélkerrechtlich hat sich
die Bundesrepublik im Rahmen der internationalen Klimakonfe-
renz COP21 in Paris verpflichtet, die Klimaerwarmung auf unter
2° C zu begrenzen, was einer erneuerbaren Vollversorgung bis
zum Jahr 2050 entspricht [BUND 2016].

Im Folgenden soll auf Basis von Arbeiten des Fraunhofer IWES
aufgezeigt werden, welche Konsequenzen die genannten
Reduktionsziele fir den Energiesektor bestehend aus Strom,
Warme, Industrie und Verkehr haben. Dabei wird Rolle der
Sektorkopplung und Flexibilisierung zur kosteneffizienten
Zielerreichung der Klimaschutzziele auf Basis der Studie ,, Inter-
aktion Strom, Warme und Verkehr” (geférdert durch das BMWi)
[Fraunhofer IWES et al. 2015] und der Studie , Warmewende
2030 - SchlUsseltechnologien zur Erreichung der mittel- und
langfristigen Klimaschutzziele im Gebaudesektor” (im Auftrag
der Agora Energiewende) [IWES, IBP 2017] analysiert.

Definition Sektorkopplung

Um die Funktion von Sektorkopplung im Energiesystem
mdglichst eindeutig zu erfassen, wird der Begriff Sektor-
kopplung in diesem Kontext als die effiziente Nutzung
von Strom aus erneuerbaren Energiequellen (EE) zur
Dekarbonisierung anderer Sektoren verstanden.

Hierbei ist es wichtig, sich zu vergegenwartigen, dass Sek-
torkopplung nicht von der Stromerzeugung ausgeht. Es
geht nicht vorrangig darum, wie in der Vergangenheit viel
diskutiert, , Uberschissigen” Wind- und PV-Strom zu nutzen.
Auch wenn Sektorkopplung einen hohes Flexibilitatspotenzial
bieten kann, steht die Identifikation von Flexibilitdtsoptionen
fir den Strommarkt ebenso wenig im Vordergrund. Vielmehr
dient die Sektorkopplung in besonderem MaBe der Dekarbo-
nisierung und geht daher von den Sektoren aus, die auf Strom
angewiesen sind, um ihre individuellen Reduktionsziele oder
ein umfassendes Klimaziel zu erreichen. Unter den derzeitigen
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Randbedingungen sind diese Sektoren im Hinblick auf eine kos-
teneffiziente Zielerreichung auf zusatzliche Strommengen aus
Wind- und PV-Erzeugungsanlagen angewiesen. Flexibilitat aus
der Sektorenkopplung stellt dabei eine zusatzliche Anforderung
dar, um ein effizientes Gesamtsystem zu ermaglichen.

Allgemein existiert eine groBe Vielfalt an Technologien fur
Sektorkopplungsanwendungen, die sich grundsatzlich in zwei
Kategorien unterteilen lassen:

e Neue effiziente Stromverbraucher: E-Mobilitat und
Warmepumpen, welche aufgrund der héheren Effizienz
auch bereits bei einem Graustrommix Emissionen einsparen
kénnen

o Neue ineffiziente Stromverbraucher: Elektrodenkessel (PtH)
und Elektrolyse (PtG), welche hinsichtlich der Systemdien-
lichkeit an die Verfligbarkeit von Stunden mit 100 Prozent
EE-Strom gebunden sind, kurz- bis mittelfristig entweder
aufgrund von Netzengpassen oder negativen Preisen und
langfristig im Strommarkt.

Wie in Abbildung 2 schematisch dargestellt, kénnen sich aus
diesen Uberlegungen die folgenden Konsequenzen fir den
Stromsektor ergeben: fluktuierende EE sollten zur Klimazieler-
reichung wie bisher weiter ausgebaut werden. Neue effiziente
Stromverbraucher wie E-Mobilitat und Warmepumpen kénnen
bereits jetzt ausgebaut werden und einen positiven Effekt im
Gesamtsystem bewirken. Fir ineffiziente Stromverbraucher wie
PtH und PtG konnen sich heute bereits Einsatzfelder ergeben,
falls als Alternative der Strom abgeregelt werden mdsste,
ansonsten erst langfristig bei hohen Anteilen von EE im Strom-
markt.

In den letzten Jahren wurden dabei eine Vielzahl verschiedener

Anwendungen neu entwickelt oder wiederentdeckt. Beispiele

hierfur sind:

e E-Mobilitét: rein batterieelektrische Fahrzeuge (BEV), Hyb-
ridkonzepte (PHEV und REEV), Oberleitungslastkraftwagen,

o Wérmepumpen (WP). dezentrale Luft-WP und Sole-WP;
GroB-WP in der Industrie und in Warmenetzen, und
Kombinationen mit anderen Heizungstechnologien



Special Report Beitrag der Sektorkopplung zur Erreichbarkeit von Klimazielen

e Power-to-Heat (PtH): Elektrodenkessel in der Industrie und
in Warmenetzen, dezentrale Heizstabe

e PtX: Wasserstoff, PtG, PtL

e Sowie neue elektrische Verfahren in der Industrie:
Elektrostahlherstellung aus Schrott, Elektrowannen zur
Glasherstellung, Roheisenreduktion mittels Wasserstoff

Ermittlung kostenoptimaler komplexer Energie-
szenarien mit dem Modell SCOPE

Das ,, SCOPE”-Modell des Fraunhofer IWES ist ein modular auf-
gebautes Fundamentalmodell zur Erstellung von lander- und
sektoribergreifenden Energieszenarien. Aus volkswirtschaft-
licher Perspektive (,social planner”) wird mit dessen Hilfe der
grenzkostenminimale Einsatz und die Investitionsentscheidungen
fur die abgebildeten Energieanlagen bei gleichzeitiger Deckung
von Nachfrageprofilen aus den Sektoren Strom, Warme, Indus-
trie und Verkehr ermittelt. Durch die stundenscharfe Abbildung
der Angebots- und Nachfragecharakteristik kann hierbei der
Einfluss meteorologischer Effekte des auf fluktuierenden EE
basierenden Energiesystems detailliert berticksichtigt werden.

Ergebnisse der Studie , Interaktion EE-Strom,
Warme und Verkehr” fiir das Jahr 2050

Um fir 2050 das untere Klimaziel von -80 Prozent in ganz
Europa einhalten zu kénnen, muss Deutschland auf Basis der
Simulationsergebnisse ein ambitionierteres Ziel in Hohe von
-83 Prozent erreichen. Des Weiteren sollten Emissionen im
Bereich des internationalen Verkehrs (Flug- und Schiffsverkehr)
nicht unbertcksichtigt bleiben, welche zwar vom Kyoto-
Protokoll nicht erfasst sind, aber dennoch MaBnahmen zur
Begrenzung der Klimaerwarmung erfordern kénnen. Durch die
Kombination dieser restriktiven Emissionsanforderungen mit
einem konstant angenommenen Biomassepotenzial (auf dem
Stand der aktuellen Nutzung von ca.2 Mio. ha Anbaubiomas-
se, einer geringen Steigerung des Reststoffpotenzials und ohne
Biomasseimporte) ergibt sich durch das Modell unter Vorgabe
einer kostenminimalen Klimazielerreichung ein vergleichsweise
hoher Stromverbrauch in Hohe von ca. 800 TWh (siehe Abbil-
dung 4). Die Erzeugungsseite wird hierbei durch fluktuierende
EE dominiert, wahrend sich verbraucherseitig neben dem
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Abbildung 5: Installierte Leistungen Erzeugung (oben) und abgeru-
fene Hochstlasten Verbrauch (unten) eines -83 Prozent-CO,-Szenario
in 2050 fur Deutschland [Fraunhofer IWES et al. 2015]
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Abbildung 6: Beispielhafter Aus-
schnitt eines -83 Prozent-CO,-
Szenarios in 2050 fir Deutsch-
land (Zeitraum zwei Wochen,
stlindliche Auflésung) [Fraunho-
fer IWES et al. 2015]

Abbildung 7: Jahresdauerlini-
en der EE-Einspeisung in der
Wirkung auf den unflexiblen
Stromverbrauchs (oben) und der
thermischen Kraftwerke sowie
der flexiblen neuen Stromver-
brauchen (unten) eines -83 Pro-
zent-CO,-Szenario in 2050 in
Deutschland [Gerhardt 2016]
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bestehenden, aber durch EffizienzmaBnahmen reduziertem
herkdmmlichen Stromverbrauch ein neuer Elektrizitatsbedarf
durch Sektorkopplungsanwendungen in nahezu gleicher Gro-
Benordnung ergibt.

Mit Blick auf die installierten Erzeugungsleistungen (Abbil-
dung 5) wird deutlich, dass hierzu sehr hohe fluktuierende
Leistungen notwendig werden. Die installierten Erzeugungsleis-
tungen betragen in diesem Zusammenhang fir Wind-Onshore
140 GW, fur Wind-Offshore 38 GW und fir PV-Aufdach- und
-Freiflaichenanlagen kombiniert 200 GW. Dieser hohen Erzeu-
gungsleistung steht jedoch eine sehr flexible Stromverbrauchs-
struktur gegendber. Insbesondere durch neue Sektorkopp-
lungsanwendungen in Verbindung mit mobilen elektrischen
oder thermischen Speichern sowie durch Hybridtechnologien,
welche beispielsweise bei geringer EE-Erzeugung auf ein ther-
misches Back-up-Aggregat zurlickgreifen kénnen, ergibt sich
die notwendige Flexibilitdt, um sehr hohe Anteile von Wind
und PV in das System integrieren und effizient verwenden zu
konnen.

Das durch Sektorkopplung effiziente Zusammenwirken von
hoher fluktuierender Erzeugungsleistung und den in hohem
MaBe flexiblen Verbrauchern im Gesamtsystem wird bei Be-
trachtung eines zweiwochigen Ausschnitts der ganzjahrigen
Optimierungsergebnisse mit stindlicher Auflésung deutlich
(Abbildung 6).

Durch die Sortierung dieser Jahreszeitreihnen zu Jahresdauer-
linien wird sichtbar, dass Wind und PV den herkommlichen
unflexiblen Verbrauch signifikant Gberspeisen. Aus den Aus-
gleichmoglichkeiten im europdischen Verbund resultiert eine
weitere Reduktion der verbleibenden positiven Residuallast.
In Zeiten mit kleiner EE-Einspeisung kommt es durch die
neuen Stromverbraucher nur zu einem geringen Anstieg des
Gesamtstromverbrauchs. Dadurch wird vergleichsweise wenig
thermische Kraftwerksleistung bendétigt. Fir die Deckung des
neuen Stromverbrauchs wird vorwiegend EE-Strom direkt ge-
nutzt, sodass nur sehr geringe Energiemengen aus Wind-und
PV-Erzeugungsanlagen abzuregeln sind (ca. 2 Prozent).

Vergleich eines oberen und unteren Klimaziels
in 2050

Wahrend bislang ein langfristiges unteres Klimaziel von -83 Pro-
zent dargelegt wurde, soll diesem an dieser Stelle ein mogli-
ches EE-Vollversorgungsszenario fir ein oberes Klimaziel von
-95 Prozent gegenUber gestellt werden. Bei diesem kommt
es in den Modellergebnissen aufgrund der noch strikteren
zulassigen Emissionsbudgets zu einem weiteren Anstieg des
Stromverbrauchs auf ca. 1170 TWh (Abbildung 8). Dieser Ef-
fekt lasst sich insbesondere durch die Bereitstellung regenera-
tiver chemischer Energietrager erklaren. Unter den gesetzten
Annahmen konnen von diesem Gesamtstromverbrauch nur
1020 TWh national zur Verfliigung gestellt werden. 150 TWh
des Stromverbrauchs fallen auBerhalb der Grenze Deutschlands
fur die Erzeugung von Energietragern aus Power-to-Liquid (PtL)
an. Gegenwartig ist es eine offene Frage, welche langfristige Be-
deutung Importe von PtG und PtL aus Regionen mit kostengtins-
tigen EE-Ressourcen auBerhalb Europas haben werden, und,
ob auf diesem Weg auch hohere Anteile bereitgestellt werden
konnen. In den Szenariorechnungen liegt jedoch das Potenzial
fir eine direkte und effiziente Stromnutzung in Deutschland
auch fur eine EE-Vollversorgung bei ca. 800 TWh. Auf Basis der
erzielten Ergebnisse scheint es sinnvoll, dieses Potenzial fur eine
kosteneffiziente Klimazielerreichung entsprechend zu heben.

Wie ist das mittelfristige Klimaziel fiir das Jahr
2030 realisierbar?

Energiepolitisch steht neben dem langfristigen Klimaziel (Hori-
zont 2050) die kontinuierliche Reduktion der Emissionen zur Er-
reichung des mittelfristigen Klimaziels in 2030 im Vordergrund.
In diesem Zusammenhang besteht ein zusatzliches, europdaisch
abgestimmtes Ziel fur Deutschland, mit dem die Emissionen
im nicht vom Emissionshandel erfassten Energiebereich um
38 Prozent gegenliber dem Referenzjahr 2005 zu verringern
sind. Ein Ausbau der EE-Erzeugungskapazitaten verbunden mit
einem teilweisen Kohleausstieg reichen hierfur allein nicht aus.
Die ErschlieBung der Sektorkopplungspotenziale kann hierbei
jedoch eine entscheidende Rolle spielen. In Summe ergibt sich
in Abbildung 9 ein EE-Anteil von 59 Prozent an der Nettostrom-
erzeugung bzw. 63 Prozent am Nettostromverbrauch.
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Die Simulationsergebnisse legen nahe, dass im 2030er-Szenario
die Flexibilitat neuer Verbraucher neben dem Im- und Export
im europaischen Verbund ein Schlissel zur Integration fluktu-
ierender EE sein kann. Zur besseren Verdeutlichung ist auch fur
dieses Stltzjahr in Abbildung 10 wieder die Leistungsbilanz
dargestellt. Uberschlégig erfordert dieses Szenario beispiels-
weise eine installierte Anzahl von ca. 5 Mio. Warmepumpen in
Deutschland, um eine Zielerreichung in 2030 nicht zu gefahr-
den. Unter Berlicksichtigung des derzeitigen jahrlichen Absat-
zes gestalten sich die daraus resultierenden Errichtungsraten
jedoch als schwierig. Im Hinblick auf die Austauschraten von
Heizungen im Gebadudebestand kénnten sogar ambitioniertere
Ausbaukorridore notwendig sein, um 2030 eine langfristige
EE-Vollversorgung nicht auszuschlieBen. Im Rahmen des Klima-
schutzplan 2050 des [BUND 2016] wurden zusatzliche Sek-
torziele flr 2030 definiert. Wie erste Berechnungen zeigen
[Fraunhofer IWES 2017] ware die Erflillbarkeit der Ziele des
Verkehrsbereichs besonders anspruchsvoll. Die Einflhrung
eines Oberleitungs-Lkw ware dazu eine Voraussetzung. Jedoch
erscheint diese MaBnahme selbst in Verbindung mit einem
ambitionierten Ausbau der E-Pkw von 7 Mio. Fahrzeugen, fir
die Erreichung der Ziele nicht ausreichend zu sein.

Fazit

Die Analysen zeigen mit den getroffenen Annahmen, dass die
mittel und langfristigen Klimaziele nur durch den starken Aus-
bau der EE-Stromerzeugung von Wind- und Solarenergie und
die effiziente Verwendung dieses Stroms zur Dekarbonisierung
der anderen Energiesektoren Gebaudewarme, Verkehr und
Industrie erreicht werden kdnnen. Dabei ist das Klimaziel im
Jahr 2030 insbesondere durch die separaten Unterziele fir den
Verkehrs- und Warmebereich sehr ambitioniert und erscheint
nur mit einer starken Elektrisierung (Warmepumpen, E-Pkw
und E-Lkw) und Warmenetzausbau erreichbar. Um fir das Jahr
2050 eine erneuerbaren Vollversorgung nicht auszuschlieBen,
sollte man insbesondere die Restriktionen des Gebaudewarme-
sektor aufgrund der langen Lebensdauern von Heizkesseln und
Tragheit von Investitionszyklen in den heutigen Ambitionsni-
veaus berlcksichtigen.
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BDEW Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft

BMWi Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie

BNetzA Bundesnetzagentur

BSH Bundesamt fir Schifffahrt und Hydrographie

EE Erneuerbare Energien

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz EnNWG
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EU Europaische Union

Fino Forschungsplattformen in Nord- und Ostsee

HGU Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung

IWES Institut fir Windenergie und Energiesystemtechnik
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O-NEP Offshore-Netzentwicklungsplan
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Einheiten

kW Kilowatt

kWh Kilowattstunde
MW Megawatt

MWh  Megawattstunde
GW Gigawatt

GWh  Gigawattstunde
T™W Terrawatt

TWh  Terrawattstunde
m Meter

km Kilometer

Mio Millionen

Mrd Milliarden

€ Euro

ct Euro Cent

Spezielle Begriffe

Ausfallarbeit Durch Abregelung von WEA
entgangener Stromertrag

farshore Offshore-Windparks in einer
Kistenentfernung ab 3 Seemeilen

nearshore Offshore-Windparks in einer
Kistenentfernung von unter 3 Seemeilen
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