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Abkirzungen

APCS APCS Power Clearing and Settlement AG
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NE Netzebene

NNE Netznutzungsentgelt

OBGV Okobilanzgruppenverantwortlicher

TOR Technische und organisatorische Regeln fiir Betreiber und Benutzer von Ubertragungs-
und Verteilernetzen

UMZ Unabhingiges Maximalstrom-Zeitrelais

UNB Ubertragungsnetzbetreiber

uw Umspannwerk

WEA Windenergieanlage
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich I

Kurzfassung

Ziel der Studie

Mit dem am 1. Jinner 2003 in Kraft getretenen Okostromgesetz [1] wurde die EU-Richtlinie
2001/77/EG zur Forderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energietrigern [2] in nationales
Recht umgesetzt. Hiernach soll der regenerative Energieanteil ohne Wasserkraft, der im wesentlichen
durch Windenergie und Biomasse abgedeckt wird, von bislang rund 1,5 % bis zum Jahr 2008 kontinu-
ierlich auf mindestens 4 % — bezogen auf die gesamte jihrliche Stromabgabe aller Netzbetreiber Os-
terreichs an die an 6ffentliche Netze angeschlossenen Endverbraucher — angehoben werden. Dem Nut-
zen des Okoenergieausbaus — etwa durch Vermeidung von CO,-Emissionen aufgrund reduzierten Ein-
satzes fossiler Brennstoffe — stehen dabei die Kosten fiir seine Forderung gegeniiber. Eine wichtige
Randbedingung ist in diesem Zusammenhang die Vorgabe, dass die durchschnittliche finanzielle Zu-
satzbelastung der Endkunden durch die Forderung der regenerativen Stromerzeuger einen Grenzwert
von 0,22 Cent/kWh nicht {iberschreiten darf. Diese Beschrinkung des Forderbudgets kann jedoch am
1. Janner 2005 durch den Bundesminister fiir Wirtschaft und Arbeit an die Erfordernisse zur Errei-

chung des 4 %-Ziels angepasst werden. Unter das Forderbudget fallen

e die Forderung von Anlagen, fiir die vor dem 1. Janner 2003 die fiir die Errichtung notwendigen
Genehmigungen vorlagen (Altanlagen), mittels durch die Bundesldnder individuell festgelegter

Einspeisevergiitungen,

e die Forderung von Anlagen, fiir die nach dem 31. Dezember 2002 die fiir die Errichtung notwendi-
gen Genehmigungen erteilt wurden (Neuanlagen), mittels dsterreichweit einheitlicher Einspeise-

vergutungen,

e der Linderanteil zur Férderung neuer Technologien zur Okostromerzeugung,

die Aufwendungen der Okobilanzgruppenverantwortlichen.

Die Tragung weiterer Folgekosten der Okostromentwicklung, die nicht unter das Forderbudget fallen
— z. B. der Kosten fiir den durch verstarkte Windenergieeinspeisung erforderlichen Netzausbau —, wird

derzeit intensiv diskutiert.

Gegenstand dieser Studie ist die Bewertung technisch-wirtschaftlicher Auswirkungen der Okostrom-
entwicklung, insbesondere in Hinsicht auf die Erreichung des 4 %-Ziels und die Einhaltung des For-

derbudgets. Die Untersuchungen beziehen sich hierbei auf das Jahr 2008; eine Betrachtung des zeitli-
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II Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

chen Verlaufs der Entwicklung wird nicht vorgenommen. Die Untersuchungen erstrecken sich auf

folgende Aspekte:

e Analyse der voraussichtlichen Okostromentwicklung in Osterreich und darauf aufbauend das Ab-

leiten wahrscheinlicher Szenarien fiir den im Jahr 2008 erreichten Ausbaustand

e Zusammenstellung der Technik und Kosten von Windenergieanlagen (WEA) inklusive der Analyse

internationaler Entwicklungen und Erfahrungen

e Analyse der Folgen fiir Netzausbau und -betrieb und moglicher Wechselwirkungen mit dem Aus-

bau von WEA
e Bestimmung des Mehrbedarfs an Regelleistung und -energie aufgrund des WEA-Zubaus

e Abschitzung der Folgekosten der Okostromentwicklung

Im Folgenden werden zunichst fiir die wesentlichen Untersuchungsaspekte die jeweiligen Analysen
kurz beschrieben und anhand von Zwischenergebnissen erldutert. Die erzielten Erkenntnisse werden
anschlieend ab Seite X themeniibergreifend zusammengefasst und durch Schlussfolgerungen hin-

sichtlich des resultierenden Handlungsbedarfs ergénzt.

Voraussichtliche Okostromentwicklung in Osterreich bis 2008

Bis Ende 2002 waren in Osterreich WEA mit einer installierten Leistung von 139 MW an das elektri-
sche Netz angeschlossen. Die weitere Entwicklung der Windenergieeinspeisung in Osterreich wird
aufgrund grofler Unterschiede hinsichtlich des Winddargebots, aber auch der Bebauungsdichte und der
Topographie regional sehr unterschiedlich verlaufen. Ein starker Ausbau ist hauptsichlich fiir die

Bundeslénder Burgenland und Niederdsterreich zu erwarten.

Basierend auf einer Analyse von Windenergiepotential und -realisierungsmoglichkeiten in den einzel-
nen Regionen konnen Szenarien der installierten WEA-Leistung fiir das Jahr 2008 zwischen 700 MW

und 1700 MW abgeleitet werden; die regionale Verteilung ist dabei wie folgt:
e Burgenland: 350 MW
e Niederosterreich:

o Weinviertel: 50 MW (ohne Netzausbau), 350 MW (Begrenzung der Aufnah-
mekapazitit des Hochspannungsnetzes ohne Zubau eines zusétz-

lichen H6S/HS-Umspannwerks), 700 MW

CONSENTEC/ IFE\N /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

I

o Brucker Becken:
o Restliches Niedergsterreich:

e Restliches Osterreich:

50 MW (ohne Netzausbau) , 200 MW

150 MW

100 MW, 300 MW

Mit den groBten Unsicherheiten ist der Ausbau in Niederdsterreich behaftet, da dieser im den Berei-

chen Brucker Becken und Weinviertel erhebliche Ausbaumafinahmen im Hochspannungsnetz erfor-

derlich macht.

Energietriiger Engpassleistung Volll(z;::lstun- Einspeisearbgit
[MW] [h/a] [GWh/a, (% )]
Altanlagen
Biogas 14 4.600 64,4 (0,12)
Biomasse fest 60 4.500 270,0 (0,49)
Biomasse fliissig 1 5.000 5,0 (0,01)
Deponiegas 9 2.800 25,2 (0,05)
Geothermie 1 7.000 7,0 (0,01)
Klérgas 7 2.900 20,3 (0,04)
Photovoltaik 15 1.000 15,0 (0,03)
Windkraft 175 2.000 350,0 (0,64)
Summe 759,9 (1,38)
Neuanlagen
Min. Max. Min. Max.
Biomasse 120 240 4.500 540 (0,98) : 1.080(1,96)
Windkraft 525 1 1525 2.000 1.050 (1,91) | 3.050 (5,54)
Sonstige 10 2.900 29,0 (0,06)
Summe ' 1619 (2,94) | 4.159 (7,56)
Gesamt
Summe 2.378,9 (4,32) | 4.918,9 (8,94)
4 %-Ziel 2.200 (4,0)
Tabelle A: Szenarien der Einspeisearbeit von Okoanlagen im Jahr 2008

":Anteil an der Gesamtstromabgabe an Endverbraucher
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v Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Unter Einbeziehung von Prognosen bzw. Abschitzungen hinsichtlich der Entwicklung der {ibrigen
Okoanlagen ergeben sich die in Tabelle A dargestellten Extremszenarien der Okostromeinspeisung.
Das als Referenz ebenfalls angegebene 4 %-Ziel bestimmt sich hierbei anhand der prognostizierten

Lastentwicklung zu 2.200 GWh.

Folgen des WEA-Zubaus fur Netzausbau und -betrieb

Die verstirkte Windenergieeinspeisung erfordert eine Anpassung des elektrischen Netzes an die neuen
Anforderungen. Zu unterscheiden sind hierbei lokale Fragestellungen — wie z. B. kurzzeitige Span-
nungsschwankungen oder die quasi-stationdre Spannungshaltung — von iiberregionalen Auswirkungen,
die im wesentlichen von den verfiigbaren Ubertragungskapazititen der Hoch- und Hochstspannungs-
netze abhingen. Die lokal auftretenden Problemstellungen sind i. a. auch durch lokale MaBBnahmen
wie Auslegung und Betriebsweise der Windkonverter zu beheben; hierzu wurden in dieser Studie die
aktuellen Entwicklungen dokumentiert. Zusitzlich wurden Auswirkungen auf den iiberregionalen
Leistungsfluss betrachtet. Gegenstand dieser Untersuchungen war die Diskussion der Folgen, die den
zuldssigen WEA-Ausbau begrenzen oder zu wesentlichen Folgekosten fithren konnen. Hierbei sind
aufgrund der zu erwartenden hohen regionalen Konzentration der WEA Auswirkungen vorwiegend
fiir die Verteilernetze der BEWAG und der EVN sowie auf das Ubertragungsnetz der Verbund-

Austrian Power Grid (APG) zu erwarten.

Fiir den Bereich der Hochspannungsnetze konnten Angaben der betroffenen Netzbetreiber BEWAG
und EVN zu Ausbaukonzepten und -kosten qualitativ und zumindest grob quantitativ plausibilisiert

werden.

Fiir das Hochstspannungsnetz der APG standen uns exemplarische Lastflussdatensitze sowie gemes-
sene Belastungsganglinien der drei kritischen 220-kV-Nord-Siid-Verbindungen zur Verfligung, die
eine detaillierte Analyse der Auswirkungen des erwarteten WEA-Zubaus erlaubten. In Bild A ist zu
erkennen, wie die Belastung dieser Leitungen im fiir die Netzsicherheit relevanten (n-1)-Fall' von 130
bis 150 % im — somit bereits ohne WEA-Einspeisung kritischen — Ausgangszustand je nach betrachte-

tem WEA-Ausbauszenario auf bis zu 210 % des thermischen Grenzstroms ansteigt.

' Mit ,,(n-1)-Fall wird der Netzzustand nach dem Ausfall eines beliebigen einzelnen Netzbetriebsmittels (Lei-

tung oder Transformator) verstanden. Eine Auslastung von z. B. 130 % bedeutet, dass die betrachtete Leitung
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Zur Entlastung der hochbelasteten Leitungen kommen bei APG bereits heute regelméBig Engpassma-
nagementmaflnahmen zum Einsatz. Eine entlastende Wirkung kann hierbei durch das Hochfahren von
Kraftwerken im Siiden und durch das gleichzeitige Herunterfahren von Kraftwerken im Norden erzielt
werden. Ein GroBteil der Erzeugungsleistung im Siiden Osterreichs wird allerdings in Pumpspeicher-

kraftwerken bereitgestellt. Diese dienen einerseits der Deckung der Lastspitzen zur Mittagszeit und

stellen andererseits Regelleistung zur Verfiigung.

220 . X
Wien SO — Ternitz
" ) N ) /
180 / \V/ ’ \ / \v/
o0 S . ' \/ o . it
g ’ ’ \‘ , - 1\ v - ‘ * Ve ’ / ’
: 4 Ay Ve / A} s N Ve
£ 160 S 4
3 UONT TN Ty /
: . s v / \ -
= . / N \ s
ER PR \ \- N
140 |+ ~ \
P2 f} Ernsthofen — Weillenbach St. Peter — Salzach
L renze der
120 (n-1)-Sicherheit
Minimalszenario 2008
100 T K T T T T T 1
16.1.02 111 121 131 211 221 231 112 122 132 212 222 232
2:30 Szenario
Bild A: Belastung der drei kritischen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen in Abhdngigkeit der Szena-

rien des WEA-Ausbaus (vgl. Bild 3.6)

Bei einem erheblichem Einsatz zum Engpassmanagement — etwa durch néchtliches Pumpverbot —
konnten die Speicherkraftwerke diese Aufgaben nicht mehr erfiillen, weil hierfiir die natiirlichen Zu-
fliisse allein nicht ausreichen. Daher stehen fiir kontinuierliches Engpassmanagement nur die thermi-
schen Kraftwerke zur Verfiigung. Wie Bild B anhand des Maximalszenarios der WEA-Entwicklung

veranschaulicht, lassen sich hiermit die kritischen Leitungen um durchschnittlich 24 % entlasten; die

beim ungiinstigsten angenommen Ausfall (i. a. ist dies der Ausfall des parallelen Stromkreises) eine Auslas-

tung aufweist, die um 30 % iber der zuldssigen Dauerbelastung liegt.
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VI Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Entlastung ist jedoch deutlich geringer, wenn — wie derzeit geplant — die Kraftwerke St. Andrd 2 und

Voitsberg stillgelegt werden und fiir Engpassmanagement nicht mehr zur Verfiigung stehen.

220 Hl 220-kV-Leitung Wien SO — Ternitz
220-kV-Leitung St. Peter — Salzach
o 0-(n-1)-Belastung ohne EPM E= 220-kV-Leitung Ernsthofen — Weillenbach
o
O-(n-1)-Entlastung: 24% - L
180 - (o-1) ung: 24% - - -
o) - I
= - - =
2 160 = =
= — = =
C — — —
g = = = =
S 140 = = = =
£ = = = =
120, W B = = =
100 1 — — — —
A
47
0 | A T T T T
ohne EPM alle KW  thermische KW ohne ohne ohne
St.André 2 Voitsberg St.Andra2,
Voitsberg
Grenze der
N AN !
(n-1)-Sicherheit Y TN
nur kurzzeitig dauerhaft moglich
Bild B: Effektivitiit des Engpassmanagements(EPM) im WEA-Ausbauszenario 232 (1700 MW

WEA) in Abhdngigkeit der hierfiir eingesetzten Kraftwerkstypen bzw. Kraftwerke

Eine iiberschldgige Analyse fiir den Zeitraum eines Jahres ergibt, dass Engpassmanagement unter
vollstindiger Einbeziehung der thermischen Kraftwerke’ bei maximalem WEA-Zubau an iiber

1000 h/a und damit um ca. 50 % héufiger als bisher durchgefiihrt werden miisste (Tabelle B). Die

Eine vollstindige Einbeziehung der thermischen Kraftwerke wurde fiir die Zeitrdume angenommen, wahrend
derer selbst dadurch die Belastung der kritischen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen nicht in den (n-1)-sicheren
Bereich zuriickgefiihrt werden kann; d. h. dass eine Rest-Verletzung des (n-1)-Kriteriums in diesen Zeiten
nicht verhindert werden kann. Demgegeniiber ist es in den Zeitrdumen des ,teilweisen” Engpassmanage-

ments moglich, ohne Ausschopfung aller EPM-Moglichkeiten einen (n-1)-sicheren Netzzustand zu erreichen.
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Vil

Durch Engpassmanagement umzuschichtende® Energie erhoht sich dadurch um ca. 190 GWh/a. Eine

monetire Bewertung dieser Energie war uns in Anbetracht noch ausstehender diesbeziiglicher Preis-

festsetzungen nicht moglich.

Engpassmanagement [h/a]
. . Vollstiindig teilweise Umschichtungsenergie
Zeitbereich (Umschichtungsleistung | (Umschichtungsleistung GWh/
ca. 500 MW, nicht aus- <500 MW, [ a]
reichend fiir (n-1)- ausreichend fiir (n-1)-
Sicherheit) Sicherheit)
Oktober 2001-
September 2002 648 1592 686
mit zusatzlicher
Windeinspeisung 1.014 1.668 878
(Pins=1.700 MW)

Tabelle B:

Bedarf an Regelleistung und -energie

Umschichtungsenergie und Hdaufigkeit von Engpassmanagementmafinahmen

Im Betrachtungszeitraum dieser Studie lassen sich relevante Auswirkungen der WEA-Integration auf

Sekunden- und Sekundirregelreserve in Osterreich ausschlieBen. Dagegen fiihren die groBen Progno-

sefehler der WEA-Einspeisung zu einem deutlichen Mehrbedarf an positiver wie negativer Minutenre-

serve. Zu dessen Quantifizierung haben wir ein am Institut fiir Elektrische Anlagen und Energiewirt-

schaft der RWTH Aachen entwickeltes Simulationsverfahren eingesetzt. Exemplarisch zeigt Bild C

den Bedarf an ,,positiver (d. h. zur Deckung von Leistungsdefiziten vorgehaltener) Minutenreserve.

Als wesentlicher Einflussfaktor erweist sich hier neben der Hohe der zugebauten WEA-Leistung der

Prognosefehler der tidglichen Windenergieprognose, dessen Standardabweichung zwischen 7 und 20 %

der installierten WEA-Leistung variiert wurde.

Zur Definition von Umschichtungsenergie und -leistung: Wird im Rahmen des Engpassmanagements eine

Kraftwerkseinspeisung um 10 MW abgesenkt und gleichzeitig an anderer Stelle um 10 MW erhoht, so ver-

stehen wir dies als eine Umschichtungsleistung von 10 MW. Dauert diese Mafinahme eine Stunde lang, so ist

eine Umschichtungsenergie von 10 MWh angefallen.
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VIII Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

erwartete WEA-Leistung
T 1000 < >

Gerr [PWEA,inst]
20 %
. 16 %
Pomr MW 12 (VZ /
7 % /
600 ~

200 —%/

PpMR,oAWEA
0 T T T T T T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 ™MW 1800
Pweainks —P
Bild C: Positiver Minutenreservebedarf P,yr in Abhdngigkeit von der installierten WEA-

Leistung und Prognosegiite (Pyyro.wea: positiver Reservebedarf ohne WEA)

Die Bandbreite der Ausgleichsenergiekosten, die dem Oko-BGV unter Beriicksichtigung des erhdhten
Minutenreservebedarfs entstehen konnen, wurden zunichst auf Basis des derzeitigen mittleren Preis-
niveaus auf dem APCS-Ausgleichsenergiemarkt gem. Tabelle C bestimmt (Bild D). Offensichtlich
stellt das — fiir den Betrachtungszeitraum dieser Studie mit groBer Unsicherheit behaftete — Preisni-

veau allerdings einen weiteren erheblichen Einflussfaktor auf diese Kosten dar.

Positive Minutenreserve Negative Minutenreserve
Leistungspreis Arbeitspreis Leistungspreis Arbeitspreis
in € MW pro h in €MWh in €/MW pro h in €MWh

11 32 6 8

Tabelle C: Gemittelte Ergebnisse der APCS-Ausschreibung fiir Minutenreserve im Jahr 2002

* Dieser Preis ist vom Ausgleichsenergie-Anbieter fiir die bezogene Energie zu entrichten.
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erwartete WEA-Leistung
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Bild D: Jahrliche WEA bedingte Minutenreservezusatzkosten Kyg und jihrliche Kosten fiir

Oko-BG V-Ausgleichsenergie Kop,py in Abhdngigkeit von der installierten WEA-
Leistung und Prognosegiite (mittlere Regelenergiemarkipreise, Gesamtaufwendungen

fiir Regelenergie ohne WEA ~ 20 Mio. €/a)

Fiir die weitere Analyse der Folgekosten wurde die Bandbreite der WEA-Leistungsprognosegiite auf
12 — 16 % der installierten WEA-Leistung eingeengt; dies erscheint plausibel, weil zum einen der
heutige ,,best-practice“-Prognosefehler von 12 % mit hoher Wahrscheinlichkeit im Betrachtungszeit-
raum dieser Studie nicht zu unterschreiten ist, andererseits aber angesichts der mdglicherweise hohen
Kosten davon ausgegangen werden kann, dass ein entsprechender Aufwand bei der WEA-
Leistungsprognose betrieben wird und somit groBe Standardabweichungen von 20 % kiinftig nicht

auftreten werden.

Folgekosten der Okostromentwicklung

Nach dem Okostromgesetz darf die durchschnittliche Gesamtkostenbelastung fiir die Férderung elekt-
rischer Energie aus Okostromanlagen auBer Kleinwasserkraftwerke pro an den Endverbraucher abge-
gebene kWh 0,22 Cent nicht {iberschreiten. Dies entspricht auf Basis der fiir 2008 erwarteten Lastent-
wicklung einem Forderbudget von ca. 121 Mio. €/a. Aufbauend auf den vorherigen Analysen haben
wir die Folgekosten der Okostromentwicklung fiir die Bandbreite der betrachteten Ausbauszenarien

analysiert und zu diesem Forderrahmen in Beziehung gesetzt (Bild E).
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Bild E: Kosten der Okostromforderung fiir minimales und maximales WEA-Ausbauszenario

Zusammenfassung der wichtigsten Erkenntnisse

Die Erkenntnisse unserer Untersuchungen kdnnen wie folgt zusammengefasst werden:

e Die insgesamt in Osterreich installierte WEA-Leistung wird im Jahr 2008 voraussichtlich zwi-
schen 700 und 1700 MW betragen. Unsicherheiten ergeben sich zum einen regional fiir den Aus-
bau in Niederdsterreich, da dieser erhebliche Ausbaumafinahmen im Hochspannungsnetz erforder-
lich macht. Insbesondere kann aber auch die Belastungssituation des Hochstspannungsnetzes durch
die WEA-FEinspeisung in kritischem Mafle beeinflusst werden und sich u. U. bremsend auf den

WEA-Ausbau auswirken.

e Aufgrund der zu erwartenden Entwicklung der Einspeisung aus Okoanlagen erscheint die Errei-
chung des im Okostromgesetz angestrebten Ziels eines Okostromanteils von 4 % im Jahre 2008
bereits im Minimalszenario gegeben und damit unproblematisch. Vielmehr wird dieser Wert bei
einem vollstindigen Ausbau der Potentiale der Windenergie in Niederosterreich unter Beriicksich-

tigung des hierfiir erforderlichen Netzausbaus weit iibertroffen (vgl. Tabelle A). Eine weitere deut-
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich XI

liche Erhéhung des Okostromanteils ist durch den vermehrten Zubau von Biomasse-Anlagen zu

erwarten.

e Das Forderbudget, welches bisher ca. 121 Mio. €/a betrdgt, wird jedoch voraussichtlich nicht
ausreichen. Bereits beim kostengiinstigsten Szenario wird das Budget um 61 Mio. € iiberschritten
(vgl. Bild E). Eine weitere Uberschreitung ist durch zusitzliche Windenergieeinspeisung in Nie-
derdsterreich und durch einen moglicherweise stiarkeren Ausbau der Biomasse zu erwarten. Das im
Maximalszenario des Okoenergieausbaus anfallende Férderbudget kann bis zu 440,2 Mio. €, d. h.
ca. 360 % des fiir 2008 geplanten Forderbudgets, erreichen. (Es ist derzeit offen, wer diese zusétz-

lichen Kosten tragen wiirde.)

e Fine wesentliche Einflussgrofe fiir die aufzubringenden Forderkosten ist die Bereitstellung und
der Einsatz von Minutenreserve, bedingt durch die groBlen Prognosefehler der WEA-
Einspeisung. Bei durchschnittlichem Preisniveau des Jahres 2002 am APCS-Regelenergiemarkt
und plausibler Bandbreite der zukiinftigen Prognosegiite fiir WEA-Einspeisungen ist mit Kosten
fiir den Oko-BGV in einem Bereich von rund 15 Mio. €/a bis 20 Mio. €/a (erwarteter WEA-
Minimalausbau) bzw. rund 75 Mio. €/a bis 105 Mio. €/a (erwarteter WEA-Maximalausbau) zu
rechnen. Mogliche, in ihrer Hohe jedoch kaum vorhersehbare Anderungen des Preisniveaus auf
dem APCS-Regelenergiemarkt — z. B. infolge einer Erweiterung des Marktbereichs — wiirden zu
entsprechend veridnderten Kosten fithren, so z. B. fiir den Fall der APCS-Maximalpreise des Jahres

2002 zu einer ungefdhren Verdreifachung.

e Die technischen Anforderungen fiir eine Integration von WEA-Parks in die Verteilernetze sind
aufgrund verbesserter Schutz- und Regelungskonzepte sowie der inzwischen langjéhrigen Erfah-
rungen beherrschbar. Fiir den Anschluss zusétzlicher WEA sind allerdings in den Hochspannungs-
netzen bzw. bei deren Anbindung an das Hochstspannungsnetz Ausbaumafinahmen notwendig.
Die Kosten hierfiir betragen nach Angaben von EVN fiir das Weinviertel und das Brucker Becker
ca. 100.000 € pro MW installierter WEA-Leistung. Im Gebiet der Parndorfer Platte liegt dieser
Wert aufgrund giinstigerer Randbedingungen mit durchschnittlich ca. 50.000 €/ MW deutlich
darunter. Im Vergleich zu anderen Kostenpositionen — insbesondere Tarifférderung und

Ausgleichsenergie — ist der Anteil dieser Ausbaukosten mit 1,6 - 9,3 Mio. €/a relativ gering.

e Das Ubertragungsnetz der APG ist bereits derzeit stark beansprucht. Teilweise ist ein (n-1)-sicherer
Netzbetrieb trotz des Einsatzes von Engpassmanagementmafinahmen nicht zu erreichen. Diese
Situation wird durch zusitzliche Windenergieeinspeisung noch deutlich verschérft. Durch den Bau
der geplanten 380-kV-Leitung von Siidburgenland nach Kainachtal konnte die zusétzliche Be-

lastung kompensiert werden. Zumindest voriibergehend (d. h. bis zur Inbetriecbnahme der neuen
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XII Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

380-kV-Leitung) muss diese Entlastung jedoch durch zusétzliche Engpassmanagementmalinahmen

erreicht werden, d. h. durch weitere Reduktion von Einspeiseleistungen im Norden Osterreichs.

Handlungsbedarf und -optionen

Die Erreichung des 4 %-Ziels fiir Okoenergie bis 2008 erscheint, wie oben erwihnt, unkritisch. Unsere
Analyse zeigt jedoch, dass im Hinblick auf die Folgekosten sowie die Ausgestaltung der Netznutzung

durch die erwartete Okostromentwicklung Handlungsbedarf entsteht:

e Bei unverdnderter Forderstruktur wird die Kostenbelastung die derzeitige Obergrenze von
0,22 €-Cent je kWh Endkundenverbrauch deutlich iiberschreiten. Dem kann auf dreierlei Weise

begegnet werden:

o Wiirde das Forderbudget, wie im Okostromgesetz grundsitzlich vorgesehen, den entstehenden
Kosten angepasst, so ergidbe sich fiir das untersuchte Minimalszenario ein durchschnittlicher
Gesamtzuschlag fiir den Endkunden in Hohe von 0,33 Cent/kWh, d. h. ca. 50 % mehr als ur-
spriinglich vorgesehen. Fiir das Maximalszenario betriige der Zuschlag 0,79 Cent/kWh, also ca.

360 % der urspriinglichen Obergrenze.

o Umgekehrt kénnte durch Absenkung der Einspeisetarife die Attraktivitit der Okoenergie ver-
ringert werden. Die Wirksamkeit dieser Mafinahme setzt aber voraus, dass ein verzdgerter
Netzausbau in Niederdsterreich die abschlieBende Genehmigung von derzeit bereits beantragten

WEA-Projekten bis zu einer Tarifanpassung hinauszdgert.

o Prinzipiell wire es auch denkbar, den Ausbau von z. B. WEA durch Beschriankung der Einspei-
seforderung auf eine feste Obergrenze der installierten Leistung zu begrenzen, dhnlich wie dies

bereits bei Photovoltaikanlagen der Fall ist.

e Die Prognosegiite der WEA-Einspeisung hat — neben den Regelenergiepreisen — groflen Einfluss
auf die Kosten fiir Bereitstellung und Einsatz von Minutenreserve. Daher sollten Anstrengungen
unternommen werden, die Qualitdt der Prognosen zu verbessern. Teilweise ist eine solche Entwick-
lung jedoch dadurch begrenzt, dass die Marktregeln derzeit Prognosen fiir Sonntag und Montag
bzw. fiir einen auf einen Feiertag folgenden Werktag bereits am vorigen Werktag, d. h. mit 2 bzw.
3 Tagen Vorlauf, erfordern. Eine im Hinblick auf die WEA-Prognose grundsitzlich wiinschenswer-
te Verkiirzung der Vorlaufzeit wiirde allerdings einen erheblichen Eingriff in die Marktregeln be-
dingen. Um allen Marktteilnehmern in gleichem Mafe eine Reaktion auf die dann kurzfristigere
Windenergiezuteilung zu ermdglichen, miisste die Unterscheidung zwischen Werktagen und Wo-

chenende/Feiertagen ggf. fiir das gesamte Marktsystem (Borsenzeiten etc.) aufgehoben werden. Im
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Lichte des hiermit verbundenen organisatorischen und auch personellen Aufwands sollten daher
die Wirtschaftlichkeit und Praktikabilitdt eines solchen Schritts zundchst eingehend untersucht

werden.

e Die auf den Nordosten Osterreichs konzentrierte WEA-Einspeisung wird die bereits heute beste-
henden Nord-Siid-Engpésse im 220-kV-Netz der APG weiter verschirfen. Die grundséatzlich vor-
teilhafte Kombination aus dargebotsabhingig einspeisenden WEA und regelfdhigen
(Pump-)Speicherkraftwerken kann somit aus netztechnischen Griinden nicht voll genutzt werden.
Eine Integration bedeutender WEA-Leistung in das bestehende APG-Netz setzt vielmehr voraus,
dass iiber die Einspeiseverdnderung thermischer oder Speicherkraftwerke hinausgehende Engpass-
managementmalnahmen abrufbar werden. Hierzu miissten eine Reihe technischer, organisatori-
scher, finanzieller und auch juristischer Randbedingungen geklért und entsprechende Regelungen
geschaffen werden. Die Umsetzung von Engpassmanagement-Konzepten und insbesondere des
notwendigen Interessenausgleichs der beteiligten Akteure erweist sich jedoch in der Praxis hiufig
als duBerst schwierig. Als Alternative hierzu bietet der Neubau der 380-kV-Leitung von Siidbur-
genland nach Kainachtal die Mdglichkeit, das Volumen des Engpassmanagements trotz WEA-
Ausbau sogar deutlich unter das heutige Niveau zu senken und somit den Eingriff in den wirt-

schaftlichen Kraftwerkseinsatz auf ein geringes Mal} zu beschrianken.

e Die vom WEA-Ausbau am stiarksten betroffenen Verteilernetzbetreiber fordern, dass die Kosten
des WEA-bedingten Netzausbaus von den WEA-Betreibern getragen werden, z. B. durch Umlage
proportional zur installierten WEA-Leistung. Als Hauptargument wird angefiihrt, dass andernfalls
die bestehenden Netzkunden durch Erhéhung der Systemnutzungstarife pauschal, jedoch nur in den

betroffenen Versorgungsgebieten, belastet wiirden.

Es sei allerdings darauf hingewiesen, dass die WEA-Einspeisung iiber die verringerten Netto-
Komponenten der Netznutzungsentgelte der Netzebene 1 auch zu einer Kostenentlastung der Ver-
teilernetzbetreiber fiihrt. Diese kann aber die Mehrbelastung fiir Errichtung und Betrieb von wind-
bedingten Netzanlagen nur teilweise ausgleichen, so dass die Frage der Kostentragung des Netz-

ausbaus auch unter Beriicksichtigung dieses Aspekts offen bleibt.
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 1

1 Einleitung

Mit dem am 1. Jinner 2003 in Kraft getretenen Okostromgesetz [1] wurde die EU-Richtlinie
2001/77/EG zur Forderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energietrigern [2] in nationales
Recht umgesetzt. Hiernach soll der regenerative Energieanteil ohne Wasserkraft, der im wesentlichen
durch Windenergie und Biomasse abgedeckt wird, von bislang rund 1,5 % bis zum Jahr 2008 kontinu-
ierlich auf mindestens 4 % — bezogen auf die gesamte jihrliche Stromabgabe aller Netzbetreiber Os-
terreichs an die an 6ffentliche Netze angeschlossenen Endverbraucher — angehoben werden. Dem Nut-
zen des Okoenergieausbaus — etwa durch Vermeidung von CO,-Emissionen aufgrund reduzierten Ein-
satzes fossiler Brennstoffe — stehen dabei die Kosten fiir seine Forderung gegeniiber. Eine wichtige
Randbedingung ist in diesem Zusammenhang die Vorgabe, dass die durchschnittliche finanzielle Zu-
satzbelastung der Endkunden durch die Férderung der regenerativen Stromerzeuger einen Grenzwert
von 0,22 Cent/kWh nicht iiberschreiten darf. Diese Beschriankung des Forderbudgets kann jedoch am
1. Janner 2005 durch den Bundesminister fiir Wirtschaft und Arbeit an die Erfordernisse zur Errei-

chung des 4 %-Ziels angepasst werden. Unter das Foérderbudget fallen

e die Forderung von Anlagen, fiir die vor dem 1. Jénner 2003 die fiir die Errichtung notwendigen
Genehmigungen vorlagen (Altanlagen), mittels durch die Bundeslédnder individuell festgelegter

Einspeisevergiitungen,

e die Férderung von Anlagen, fiir die nach dem 31. Dezember 2002 die fiir die Errichtung notwendi-
gen Genehmigungen erteilt wurden (Neuanlagen), mittels Osterreichweit einheitlicher Einspeise-

vergltungen,
e der Linderanteil zur Férderung neuer Technologien zur Okostromerzeugung,

e die Aufwendungen der Okobilanzgruppenverantwortlichen.

Die Tragung weiterer Folgekosten der Okostromentwicklung, die nicht unter das Forderbudget fallen
— z. B. der Kosten fiir den durch verstirkte Windenergieeinspeisung erforderlichen Netzausbau —, wird

derzeit intensiv diskutiert.

Gegenstand dieser Studie ist die Bewertung technisch-wirtschaftlicher Auswirkungen der Okostrom-
und hierbei v. a. der Windenergieentwicklung, insbesondere in Hinsicht auf die Erreichung des 4 %-
Ziels und die Einhaltung des Forderbudgets. Die Untersuchungen beziehen sich auf das Jahr 2008;
eine Betrachtung des zeitlichen Verlaufs der Entwicklung wird nicht vorgenommen. Die Untersu-

chungen erstrecken sich auf folgende Aspekte:
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e Analyse der voraussichtlichen Okostromentwicklung in Osterreich und darauf aufbauend das Ab-

leiten wahrscheinlicher Szenarien fiir den im Jahr 2008 erreichten Ausbaustand

e Analyse der Folgen fiir Netzausbau und -betrieb und moglicher Wechselwirkungen mit dem Aus-

bau von WEA
e Bestimmung des Mehrbedarfs an Regelleistung und -energie aufgrund des WEA-Zubaus

e Abschitzung der Folgekosten der Okostromentwicklung und Differenzierung nach Kosten, die
unter das o. g. Forderbudget fallen und nach weiteren Folgekosten, deren Tragung derzeit noch

nicht abschlieBend gekléart ist

e Zusammenstellung der Technik und Kosten von Windenergieanlagen (WEA) inklusive der Analyse

internationaler Entwicklungen und Erfahrungen

In Kapitel 2 werden zunichst die voraussichtliche Okostromentwicklung untersucht und darauf auf-

bauend Untersuchungsszenarien fiir das Jahr 2008 bestimmt.

Kapitel 3 enthilt die Analysen der durch den verstirkten Zubau von Okostromanlagen zu erwartenden

Folgen fiir den Netzausbau und -betrieb.

Der aus dem WEA-Zubau resultierende Bedarf an Regelenergie und -leistung wird Kapitel 4 be-

stimmt.

Auf Grundlage der zuvor beschriebenen Untersuchungen erfolgt in Kapitel 5 die Bestimmung der

Folgekosten der Okostromentwicklung.

Abschliefend werden in Kapitel 6 die aus den erzielten Ergebnissen abzuleitenden Schlussfolgerungen

zusammengefasst.

Ferner werden Technik sowie Errichtungs- und Betriebskosten von Windenergieanlagen im Anhang

(Kapitel 9) eingehend analysiert.

Bei der Durchfiihrung unserer Untersuchungen konnten wir uns auf eine Vielzahl 6ffentlich zugéngli-
cher Informationen stiitzen. Spezifische Fragestellungen, z. B. hinsichtlich des Netzausbaus und
-betriebs, wiren jedoch ohne die Unterstiitzung der betroffenen Netzbetreiber nicht mdglich. Fiir die
gute Zusammenarbeit mochten wir der Verbund-Austrian Power Grid AG, der Burgenldndische
Elektrizititswirtschafts-Aktiengesellschaft und der Energie-Versorgung Niederosterreich AG an dieser

Stelle herzlich danken.
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2 Voraussichtliche Okostromentwicklung in Osterreich bis 2008

2.1  Windenergie

Bis Ende 2002 waren in Osterreich WEA mit einer installierten Leistung von 139 MW an das elektri-
sche Netz angeschlossen [3]. Die weitere Entwicklung der Windenergieeinspeisung in Osterreich wird
aufgrund groBer Unterschiede hinsichtlich des Winddargebots, aber auch der Bebauungsdichte und der
Topographie regional sehr unterschiedlich verlaufen. Ein starker Ausbau ist hauptsichlich fiir die

Bundeslander Burgenland und Niederdsterreich zu erwarten [4].

2.1.1 Burgenland

Im Burgenland wird der Schwerpunkt der Windenergieeinspeisung im Gebiet der Parndorfer Platte
liegen. Hier liegen der Burgenldndische Elektrizititswirtschafts-Aktiengesellschaft (BEWAG) An-
schlussanfragen fiir WEA von mehr als 500 MW vor, von denen bis Ende 2002 18 MW realisiert wur-
den. Aufgrund verschiedener Ausschlussflichen, die aufgrund von Natur- und Vogelschutzgebieten,
Mindestabstinden zu Wohnbauland und Landschaftsdsthetik durch die burgenldandische Landesregie-
rung festgelegt wurden, ist der Zubau auf 202 WEA und damit bei einer derzeitig iiblichen Engpass-
leistung von 1,5-2 MW/WEA auf ca. 350 MW fiir das Gebiet der Parndorfer Platte begrenzt [5].

Die Planungen fiir die fiir den Anschluss notwendigen Netzausbaumaflinahmen sind bereits abge-
schlossen und sollen nach Angaben der BEWAG bis Ende 2003 umgesetzt werden. Es ist daher davon
auszugehen, dass ca. 350 MW Windenergie im Gebiet der Parndorfer Platte installiert werden. Neben
diesem geographischen Schwerpunkt bestehen auch im Nord- und Mittelburgenland Planungen zu
raumlich verteilten Einzelprojekten. (Zum Zeitpunkt der Bearbeitung dieser Studie (Friihjahr 2003)
wurde davon ausgegangen, dass diese nur einen geringen Anteil an der Gesamterzeugung aus Wind-
energie erreichen werden. Inzwischen liegen laut BEWAG jedoch weitere Anschlussanfragen iiber
insgesamt mehr als 200 MW vor, so dass die hier und im Folgenden betrachteten WEA-

Ausbauszenarien u. U. noch iibertroffen werden.)

2.1.2 Niederosterreich

Moglichkeiten fiir einen bedeutenden Ausbau der Windenergie bestehen in Niederdsterreich haupt-

sdchlich im Weinviertel mit einem Gesamtpotential von ca. 700 MW und dem Brucker Becken mit
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einem Potential von ca. 200 MW [6]. Derzeit belaufen sich die Gesamtanschlusswiinsche nach Anga-

ben der Energie-Versorgung Niederosterreich AG (EVN) auf:
e Weinviertel ca. 620 MW
e Brucker Becken ca. 180 MW

e Waldviertel und Zentralraum Niederosterreich ca. 150 MW

Der tatsdchliche Ausbau der Windenergieeinspeisung ist fiir die beiden Schwerpunke Weinviertel und
Brucker Becken jedoch maBgeblich von der Mdglichkeit der Einbindung in das Hochspannungsnetz
der EVN und durchzufiihrender Ausbaumafinahmen abhingig, die genauer in Abschnitt 3.1.2 unter-

sucht werden.

2.1.3 Restliches Osterreich

In den iibrigen Bundesldndern sind aufgrund eines geringeren Winddargebots, ungiinstiger Siedlungs-
struktur oder schwierigen topographischen Bedingungen keine Gebiete vorhanden, die einen wirt-
schaftlichen Ausbau der Windenergie in erheblichem Umfang erwarten lassen. Es ist von regional
verteilten Einzelprojekten mit einer gesamten installierten Leistung zwischen 100 und 300 MW im

Jahr 2008 auszugehen.

Waldviertel und

Zentralraum:150 MW

Burgenland
350 MW

Brucker Becken:

Netzausbau)

restliches Osterreich:
300 MW

Weinviertel:700 MW
(abhéngig vom Netzausbau)

Bild 2.1: Ausbaupotentiale fiir WEA in Osterreich (gesamt 1700 MW, Stand Mai 2003)
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21.4 Zusammenfassung des Windenergiepotentials

In Bild 2.1 sind die Ausbaupotentiale fiir WEA fiir die verschiedenen Regionen Osterreichs aufgetra-

gen.

2.2 Biomasse

Derzeit (Stand Mirz 2003) sind in Osterreich Biomasse-Anlagen mit einer summarischen Engpassleis-

tung von 75 MW installiert. Im einzelnen setzen diese sich wie folgt zusammen:
e Biogas: 14 MW
e Feste Biomasse: 60 MW

o Fliissige Biomasse: | MW

Die zukiinftige Entwicklung ist maBgeblich vom Verhiltnis zwischen Einspeisevergiitung und den
Kosten fiir Bau und Betrieb der Biomasse-Anlagen abhingig. Nach einem Gutachten, das von
E-Control im Auftrag des Bundesministeriums fiir Wirtschaft und Arbeit durchgefiihrt wurde, betra-
gen die Investitions- und Betriebskosten bei Stromerzeugung aus fester Biomasse, die bisher den
Hauptanteil der Biomasse-Anlagen darstellt, fiir eine Anlagengrée von mehr als 1 MW maximal
12 Cent/kWh. Bei kleineren Anlagen erhdhen sich die Kosten bis zu maximal 15 Cent/kWh [7]. In
Tabelle 2.1 sind die festgesetzten Einspeisevergiitungen fiir feste Biomasse in Abhéngigkeit der Eng-

passleistung aufgefiihrt.

Engpassleistung <2 MW 16,00 Cent/kWh
2 MW < Engpassleistung <5 MW 15,00 Cent/kWh
5 MW < Engpassleistung < 10 MW 13,00 Cent/kWh
Engpassleistung > 10 MW 10,20 Cent/kWh

Tabelle 2.1:  Preise fiir Okostrom aus fester Biomasse [8]

Es ist damit zu rechnen, dass die Vergiitung einen deutlichen Anreiz zur Errichtung von Biomasse-
Anlagen darstellt. Eine genaue Abschitzung der diesbeziiglichen Entwicklung ist, sowohl hinsichtlich
der Gesamteinspeisung als auch der zu erwartenden Anlagentypen und -gréBen, aufgrund der kaum
vorhandenen Dargebotsabhingigkeit und der somit fehlenden Potentialbeschrankung, mit hohen Unsi-

cherheiten behaftet.
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Da eine fiir das 4 %-Ziel bedeutsame Energieerzeugung aus Biomasse-Anlagen aufgrund deren ge-
geniiber WEA relativ hoher Vollaststundenzahl von ca. 4.500 h/a [7] bereits mit einer vergleichsweise
geringen installierten Leistung erreicht werden kann, und da diese zudem aufgrund der fehlenden Dar-
gebotsabhingigkeit keiner lokalen Konzentration unterliegt, kdnnen dariiber hinaus nennenswerte

Auswirkungen auf den Netzausbau und den Netzbetrieb ausgeschlossen werden.

2.3 Photovoltaik

Der Okobilanzgruppenverantwortliche ist nach dem Okostromgesetz verpflichtet, elektrische Energie
aus Photovoltaik bis zu einer Engpassleistung von insgesamt 15 MW abzunehmen und zu vergiiten
[1]. Hinsichtlich der Kostenwirkung ist der Ausbau der Photovoltaik nur bis zu dieser Férdergrenze

relevant.

Bis zum Inkrafttreten des Okostromgesetzes am 1. Jinner 2003 waren bereits Photovoltaik-Anlagen
mit einer Engpassleistung von insgesamt ca. 20 MW baurechtlich genehmigt, so dass von einem Errei-

chen der Fordergrenze auszugehen ist.

Aufgrund der geringen und zudem iiber ganz Osterreich verteilten installierten Leistung sind techni-

sche Auswirkungen auf Netzausbau und -betrieb nicht zu erwarten.

2.4 Sonstige Okostromanlagen

Die sonstigen Okostromanlagen (Deponiegas, Geothermie und Klirgas) haben, gemessen an dem bis-
herigen Anlagenbestand und Begrenzungen des Ausbaus aufgrund technischer Griinde, nur einen ge-

ringen Einfluss sowohl auf die Erreichung des 4 %-Zieles als auch die Einhaltung des Forderbudgets.

2.5 Szenarien fiir die weiteren Untersuchungen

Aufgrund der geschilderten Entwicklungstendenzen werden fiir die weiteren Untersuchungen folgende

Szenarien fur das Jahr 2008 betrachtet:
e Windenergie

o Burgenland
Aufgrund der Ubereinstimmung von geplanten Projekten und den durch Ausschlussflichen be-

grenzten Ausbaumdglichkeiten wird von einer installierten Leistung der WEA im Burgenland
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von 350 MW ausgegangen. Die notwendigen NetzausbaumalBnahmen fiir einen Zubau in dieser

Hohe sind bereits geplant.

o Niederdsterreich
Die Entwicklung des Windenergieausbaus ist in Niederdsterreich deutlich schwieriger abzu-
schitzen als im Burgenland, da die Umsetzung der erforderlichen NetzausbaumalBnahmen
(vgl. Abschnitt 3.1.2) das Zubaupotential mitbestimmt. Mit dem Weinviertel und dem Brucker
Becken existieren zwei unterschiedlicher Gebiete, die einen verstiarkten und wirtschaftlich sinn-

vollen Ausbau der Windenergie gestatten.

Unter Berlicksichtigung bereits bestehender WEA, der Potentiale und jeweils notwendiger
NetzausbaumaBnahmen, ergeben sich folgende Szenarien fiir die installierte Windenergieleis-

tung:

—  Weinviertel: 50 MW, 350 MW (Begrenzung der Aufnahmekapazitit des Hochspannungs-
netzes ohne den Zubau eines zusétzlichen H6S/HS-Umspannwerks), 700 MW

—  Brucker Becken: 50 MW, 200 MW
—  Waldviertel und Zentralraum: 150 MW

Diese Szenarien sind aufgrund der nur regional wirksamen NetzausbaumaBnahmen unabhingig

voneinander zu betrachten.

o Restliches Osterreich
Die mogliche Entwicklung fiir das restliche Osterreich wird durch zwei Szenarien mit einer ge-

samten installierten WEA-Leistung von 100 MW bzw. 300 MW beschrieben.

Insgesamt ergibt sich hieraus eine Spanne des mdglichen WEA-Gesamtausbaus von 700 bis

1700 MW.
e Biomasse

Die Entwicklung der Stromerzeugung aus Biomasse kann nur sehr grob prognostiziert werden. Im
Rahmen dieser Studie werden zwei Szenarien eines Zubaus von Neuanlagen in Hohe von 1% und

2% der Stromabnahme der Endkunden in Osterreich betrachtet.
e Photovoltaik

Es kann davon ausgegangen werden, dass die Photovoltaik mindestens bis zu der die Einspeise-

Forderung ausschopfenden Engpassleistung von 15 MW ausgebaut wird.
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8 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

e Sonstige Okostromanlagen

Der weitere Ausbau ist aufgrund technischer Griinde stark beschridnkt. Im Rahmen dieser Studie

wird von einem weiteren Zubau mit einer installierten Leistung von 10 MW ausgegangen.

2.6  Erreichung des 4 %-Okoanteil-Ziels

Ziel des Okostromgesetzes ist die Erreichung eines Anteils von mindestens 4 % der jihrlichen Strom-
abgabe an Endkunden in Osterreich durch erneuerbare Energietriger auBBer Wasserkraft bis 2008. Die
Gesamtabgabe im Jahr 2008 wird, ausgehend von 47.848 GWh im Jahr 2001 [7] und einem zu erwar-
tenden jéhrlichen Anstieg von ca. 2 % [56], 55.000 GWh betragen. Somit ergibt sich als Zielwert fiir
die Energieeinspeisung aus Okoanlagen 2.200 GWh im Jahr 2008.

Unter Beriicksichtigung bestehender Anlagen und der zuvor festgelegten Szenarien der zukiinftigen
Entwicklung kann nun eine Abschétzung iiber die Erreichung dieser 4 %-Zielvorgabe erfolgen. Hier-
bei kénnen die Okoanlagen in Alt- und Neuanlagen eingeteilt werden. Fiir diese Unterscheidung ist
ausschlaggebend, ob alle fiir die Errichtung notwendigen Genehmigungen vor dem 1. Janner 2003
bestanden. Da E-Control diese Daten zum Zeitpunkt unserer Untersuchungen noch nicht endgiiltig
vorlagen, wurden die Engpassleistungen der Altanlagen auf Basis der Bescheide genehmigter Anlagen
abgeschitzt. In Tabelle 2.2 sind die Einspeiseenergie der Okoanlagen und der damit erreichte Anteil
an der Gesamtstromabgabe an die Endverbraucher fiir die beiden Extremszenarien im Jahr 2008 auf-

gefiihrt.

Da fiir Photovoltaikanlagen bereits im Janner 2003 Bescheide mit einer gesamten Engpassleistung von
ca. 20 MW vorlagen, wird von einem Erreichen der Deckelung der Férderung auf 15 MW bereits bei
den Altanlagen ausgegangen. Im Rahmen dieser Studie wird bei WEA von einer durchschnittlichen
Volllaststundenzahl von 2.000 h/a ausgegangen. Dieser Wert, der bereits leicht iiber bisherigen Erfah-
rungswerten liegt, trigt somit mdglichen Effizienzverbesserungen der WEA, z. B. durch einer grofiere
Nabenhéhe, bereits Rechnung (vgl. Kapitel 9). Fiir die Volllaststundenzahl der weiteren Okoanlagen

wurden praxisiibliche Werte angenommen [7].

Es zeigt sich, dass bereits beim Minimalszenario das 4 %-Ziel {ibertroffen wird. Bei einem Zubau von
WEA in Niederosterreich entsprechend dem derzeit geschétzten Gesamtpotential sowie einem stérke-
ren Biomasseausbau wiirde der Okostromanteil sogar 8 % deutlich iibertreffen. Die Erreichung des
Ziels eines 4%-igen Anteils von Okoenergie an der Gesamtstromabgabe in Osterreich im Jahr 2008 ist

somit als unproblematisch einzuschitzen.
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Volllaststun-

Energietriger Engp[al\s/lsi:]i]stung den ligl‘?lf;:’e?;l:%l]t
[h/a]

Altanlagen
Biogas 14 4.600 64,4 (0,12)
Biomasse fest 60 4.500 270,0 (0,49)
Biomasse fliissig 1 5.000 5,0 (0,01)
Deponiegas 9 2.800 25,2 (0,05)
Geothermie 1 7.000 7,0 (0,01)
Klargas 7 2.900 20,3 (0,04)
Photovoltaik 15 1.000 15,0 (0,03)
Windkraft 175 2.000 350,0 (0,64)

Summe 759,9 (1,38)
Neuanlagen

Min. Max. Min. Max.

Biomasse 120 § 240 4.500 540 (0,98) | 1.080 (1,96)
Windkraft 525 1.525 2.000 1.050 (1,91) 3.050 (5,54)
Sonstige 10 2.900 29,0 (0,006)
Summe ' 1.619 (2,94) | 4.159 (7,56)
Gesamt

Summe 2.378,9 (4,32) | 4.918,9 (8,94)

4 %-Ziel 2.200 (4,0)

Tabelle 2.2:  Szenarien der Einspeisearbeit von Okoanlagen im Jahr 2008

":Anteil an der Gesamtstromabgabe an Endverbraucher

2.7 Fazit

Die Analyse der Okostromentwicklung lisst sich wie folgt zusammenfassen:

e Fiir das Jahr 2008 ergibt sich fiir das Ziel eines 4%-igen Anteils der Okoenergie an der Gesamt-

stromabgabe an Endkunden ein Einspeisebedarf von 2.200 GWh.

e Dic installierte WEA-Leistung wird im Jahr 2008 voraussichtlich zwischen 700 MW und

1700 MW betragen. Mit den groBten Unsicherheiten ist hierbei der Ausbau in Niederdsterreich be-

haftet, da dieser bedeutende AusbaumaBBnahmen im Hochspannungsnetz erforderlich macht.
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10 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

e Die Erreichung des 4%-igen Okostromanteils im Jahr 2008 ist als unproblematisch einzuschétzen.

Im Maximalszenario liegt der Anteil sogar deutlich iiber 8%.
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3 Folgen des WEA-Zubaus fur Netzausbau und -betrieb

Die verstarkte Windenergieeinspeisung erfordert eine Anpassung des elektrischen Netzes an die neuen
Anforderungen. Zu unterscheiden sind hierbei lokale Fragestellungen — wie z. B. kurzzeitige Span-
nungsschwankungen oder die quasi-stationdre Spannungshaltung — von iiberregionalen Auswirkungen,
die im wesentlichen von den verfiigbaren Ubertragungskapazititen der Hoch- und Hochstspannungs-
netze abhingen. Die lokal auftretenden Problemstellungen sind i. a. auch durch lokale Maflnahmen
wie Auslegung und Betriebsweise der Windkonverter zu beheben (vgl. Abschnitt 9.2). Demgegeniiber
werden in diesem Kapitel Auswirkungen auf den {iberregionalen Leistungsfluss betrachtet. Gegen-
stand der Untersuchungen ist die Diskussion der Folgen, die den zuldssigen WEA-Ausbau begrenzen
oder zu wesentlichen Folgekosten fithren konnen. Hierbei sind aufgrund der zu erwartenden hohen
regionalen Konzentration der WEA nennenswerte Auswirkungen vorwiegend fiir die Verteilernetze
der BEWAG und der EVN sowie auf das Ubertragungsnetz der Verbund-Austrian Power Grid (APG)

Zu erwarten.

Durch NetzausbaumaBnahmen, insbesondere den Bau neuer Leitungen und die Verstiarkung bzw. den
Neubau von Umspannwerken kénnen neue, fiir den Anschluss von WEA notwendige Ubertragungs-
kapazititen geschaffen werden. Im folgenden Abschnitt 3.1 werden zunichst die Auswirkungen einer
verstirkten Windenergieeinspeisung auf die Verteilernetze von BEWAG und EVN diskutiert. Hierbei
wird hauptsichlich auf Angaben der Netzbetreiber zuriickgegriffen. AnschlieBend werden in Abschnitt
3.2 die Auswirkungen im Ubertragungsnetz der APG auf der Basis von Lastflussanalysen umfassend

untersucht. Ein Fazit der Untersuchungen ist in Abschnitt 3.3 zusammengefasst.

3.1 Auswirkungen auf die Verteilernetze

Um den Anschluss der WEA an die Verteilernetze der BEWAG und der EVN in dem nach Abschnitt
2.1.1 und 2.1.2 beschriebenen Umfang zu ermdglichen, sind AusbaumalBnahmen notwendig. Dies
umfasst sowohl den Zubau von Leitungen im Mittel- und Hochspannungsnetz als auch die Verstir-

kung bzw. den Neubau von H6S/HS-Umspannstationen.
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3.1.1 BEWAG

Neuhof 18 MW 30 kV
Neudorf 44 MW 30 kV Kittsee 25 MW 20kV
62 MW Parndorf 0,9 MW 20kV Pama 10 MW 20KV
UW Parndorf
UW Parndorf/ WP
Walzwerk
Parndorf 1/ 7,5 MW 20 kV
Parndorf 2
14 MW 30kV
Parndorf 30 kV
220kV-NETZ
Neusiedl 1 20 kV
Weiden 1 20 kV 40 MW WP Zurndorf 8,3 MW 20 kV

Y
\\ >

UW Neusied|

Neusiedl 2 30 kV
Weiden2 30kV 53 MW
Gols 30 kV

Monchhof 2 36 MW
30 kV

BESTAND 31,8 MW
Neu 296.9 MW WP Ménchhof 1 10 + 4 MW 20 kV

max 16 MW
Summe WP 328,7 MW

UW Frauenkirchen|

Bild 3.1: Anschlusskonzept fiir die Parndorfer Platte (Quelle: BEWAG, Stand Juli 2003)

Hinsichtlich des WEA-bedingten Netzausbaus im Burgenland standen uns umfangreiche Unterlagen
von BEWAG zur Verfiigung. Der Schwerpunkt der Windenergieeinspeisung liegt im Burgenland mit
einer zu erwartenden installierten Leistung von ca. 350 MW bis Ende 2003 im Gebiet der Parndorfer
Platte. Die Planungen hinsichtlich notwendiger NetzausbaumaBBnahmen durch die BEWAG sind be-
reits abgeschlossen. Demnach ist der Anschluss der Windparks an das Hochspannungsnetz aufgrund
von Genehmigungsproblemen fiir den Bau zusétzlicher 110-kV-Freileitungen derzeit nicht durchsetz-
bar. Aus diesem Grunde ist geplant, die WEA iiber Mittelspannungs-Stichleitungen direkt an die Um-
spannwerke Neusiedl, Parndorf und Pama anzuschlieBen. Dieses Anschlusskonzept erfordert dariiber
hinaus eine Erhohung des Umspannquerschnitts der Stationen Neusiedl und Parndorf. Das geplante

Anschlusskonzept ist in Bild 3.1 dargestellt.

Aufgrund des Anschlusses iiber Stichleitungen ist es im Burgenland moglich, die Kosten fiir den
windbedingten Netzausbau direkt den einzelnen Windparks zuzuordnen. Es wire somit auch prinzi-
piell denkbar, diese Kosten verursachergerecht an die einzelnen WEA-Betreiber weiterzureichen. Ers-

te Kostenschéatzungen der BEWAG belaufen sich auf durchschnittlich ca. 50.000 € pro MW zugebau-
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ter WEA-Leistung. Diese Werte variieren jedoch je nach Lage der Windparks zwischen 38.000 €/ MW
(AWP) und 62.000 €/MW (Parnwind).

3.1.2 EVN

Hinsichtlich des WEA-bedingten Netzausbaus in Niederdsterreich standen uns umfangreiche Unterla-
gen von EVN zur Verfiigung. Demnach sind Auswirkungen einer verstirkten Windenergieeinspeisung
auf das Verteilernetz von EVN vornehmlich fiir die Regionen Weinviertel und das Brucker Becken zu
erwarten, wihrend die erwartete Windenergieeinspeisung im Bereich Waldviertel von den vorhande-

nen Netzen aufgenommen werden kann.

Die Abschitzungen der fiir die jeweiligen Ausbauszenarien der Windenergie entstehenden Kosten

erfolgt in drei Schritten:
1. Bestimmung der notwendigen Ausbaumalinahmen,
2. Bestimmung der Kosten fiir diese Ausbaumafnahmen,

3. Bestimmung des Kostenanteils, der allein durch eine verstirkte Windenergieeinspeisung verur-
sacht wird, d. h. der nicht zur Versorgung der iibrigen Netzkunden, z. B. aufgrund von Lastan-

stieg, ohnehin erforderlich wire.

Weinviertel

Fiir die Anbindung von WEA im Weinviertel kénnen nach Angaben von EVN bis zu einer installier-
ten Leistung von 350 MW die AusbaumaBnahmen auf das Hochspannungsnetz beschriankt werden.
Die Ubernahme der WEA-Einspeisung in das Ubertragungsnetz wiirde hierbei iiber das Umspannwerk
Bisamberg erfolgen. Zur Abfiihrung der zusitzlichen Windenergie ist hierfiir eine Verstirkung des
110-kV-Rings Bisamberg-Ganserndorf-Neusiedl-Bisamberg geplant, an den die in diesem Gebiet ver-

teilten Windparks angeschlossen werden sollen.

Fiir die Ausbaumafilnahmen im Hochspannungsnetz sind von EVN insgesamt fiinf Etappen geplant.
Diese ermdglichen jeweils den Anschluss von ca. 60 - 80 MW Windleistung, weisen jedoch unter-
schiedlich hohe Kosten auf. Theoretisch konnte es daher von Vorteil sein, kostengiinstige Etappen
vorrangig umzusetzen, um die auf den WEA-Zubau bezogenen Ausbaukosten zunéchst gering zu hal-

ten.
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EVN weist in diesem Zusammenhang jedoch darauf hin, dass die Etappen ein gemeinsames Gesamt-
konzept bilden, mit dem die Anbindung der verteilten Windparks und die Versorgung der bestehenden
Kunden kostenoptimal realisiert werde. Dies bedeutet, dass von den einzelnen Ausbauetappen nicht
nur einzelne Windparks profitieren, sondern jeweils mehrere Standorte und zudem jeweils anteilig
auch die iibrigen Netzkunden. Aufgrund dessen konnen die Etappen nicht isoliert voneinander
betrachtet werden. Insbesondere héngt der durch die Ausbauetappen jeweils ermdglichte zusétzliche
WEA-Ausbau von der Reihenfolge der Etappen ab. Es ist daher laut EVN nicht zielfiihrend, einzelne
kostengiinstig erscheinende MaBnahmen vorzuziehen und kostenintensive erst spiter durchzufiihren’.
Hinzu kommt, dass sich die derzeitig geplante Ausbaureihenfolge nicht ausschlielich aus technisch-
wirtschaftlichen, sondern auch aus organisatorischen und genehmigungsrechtlichen Gesichtspunkten
ergibt. So miissen im Bereich zwischen Bisamberg und Eibesbrunn Siedlungsgebiete gekreuzt werden,

was erfahrungsgemdl zu einer verzogerten Realisierung der betreffenden Ausbauschritte fiihrt.

Insgesamt fallen entsprechend der Angaben von EVN fiir alle BaumaBnahmen bis zu einem WEA-
Ausbau von 350 MW Gesamtkosten in Hohe von 57,5 Mio. € an. (Hierbei ist zu beriicksichtigen, dass
der Ausbau nicht ausschlieBlich dem Anschluss von WEA dient, s. u.). Die Ausbaukosten umfassen
die Aufwendungen fiir neue Leitungen, fiir die Erweiterung, bzw. den Neubau von 110/20-kV-
Umspannwerken und die Einschleifung von drei bestehenden Umspannwerken. In Tabelle 3.1 werden
die Kostenannahmen von EVN fiir den Leitungs- sowie den Umspannwerkneubau mit am IAEW ver-
fligbaren Erfahrungswerten verglichen. Die Vergleichskosten eines Umspannwerks wurden hierzu
anhand einer typischen, tendenziell nach unten abgeschétzten Dimensionierung mit 2 HS/MS-
Transformatoren, 2 HS-Leistungsschaltern und 10 MS-Schaltfeldern ermittelt. (Fiir die Kosten der
Erweiterung bzw. Einschleifung bestehender Umspannwerke kdnnen keine Vergleichswerte angege-

ben werden, da die jeweils durchzufiihrenden MalBinahmen stark fallspezifisch sind.)

Diese Aufstellung zeigt, dass die von EVN angesetzten Gesamtkosten fiir die Verstiarkung des Hoch-

spannungsrings plausibel erscheinen.

Als Beispiel sei die relativ kostengiinstige vierte Ausbauetappe genannt, die die Netzverstarkung in und zwi-
schen Bisamberg und Eibesbrunn umfasst. Hierdurch wird die Anbindung des 110-kV-Rings an die Abstiit-
zung in Bisamberg verstirkt, so dass weitere 70-80 MW an WEA installiert werden konnen. Dieser weitere
WEA-Zubau wird jedoch verteilt iiber das Gesamtgebiet erfolgen und setzt daher voraus, dass der 110-kV-

Ring selbst zu diesem Zeitpunkt bereits zur Aufnahme dieser Leistung ausgebaut wurde.
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Spezifische Kosten Resultlerend(i Gesamt- | Kostenangaben
Baumafinahme (Datenbasis IAEW) kostenschitzung EVN
[Mio. €] [Mio. €]

119 km Leitung 194 - 276 T€/km 23,1-32.8 26,9

2 HS/MS-Transformatoren 250 — 813 T€/Stk. 0,5-1,6

2 HS-Leistungsschalter 409 — 614 T€/Stk. 0,8-12

10 MS-Schaltfelder 18 - 50 T€/Stk. 0,2-0,5

6 neue Umspannwerke 1,5 - 3,3 Mio.€/Stk. 9,0 -19,8 13,2

Erweiterung von 4 Um- abhéngig von abhéngig von 11.4

spannwerken konkreten MaBnahmen | konkreten Maflnahmen ’

Einschleifung 3 UW abhingig von abhingig von 6.0

konkreten MaBBnahmen | konkreten MaBBnahmen ’
Gesamtkosten 57,5
Tabelle 3.1:  Gesamtkosten (inklusive EVN-Anteil) fiir Ausbaumafinahmen im Weinviertel bis zu

einem WEA-Ausbau von 350 MW

Da die WEA in das bestehende Netz integriert werden, ist eine direkte Zuordnung gesamter Ausbau-
mafnahmen zu einzelnen WEA-Parks oder auch zum WEA-Ausbau als Ganzes nicht immer moglich.
Allerdings ldsst sich jeweils ein Anteil bestimmen, der nicht durch den WEA-Zubau bedingt ist. Nach
Angaben von EVN ergibt sich dieser vor allem durch altersbedingten Ersatzbedarf sowie vermiedene
Investitionen im Mittelspannungsnetz beim Neubau von Umspannwerken. Die hierzu gemachten An-
gaben erscheinen im Grundsatz plausibel; eine weitergehende quantitative Analyse der Kostendiffe-
renzierung nach windbedingten und bereits fiir das heutige Netz notwendigen Anteilen ist nicht Ge-
genstand dieser Studie. Nach Angaben von EVN ergeben sich fiir den allein durch den Windenergie-
ausbau bedingten Anteil der NetzausbaumalBnahmen Zusatzkosten von 35,88 Mio. €, d.h. ca.

100.000 € pro installiertem MW.

Bei einer iiber 350 MW hinausgehenden Windenergieeinspeisung ist zusétzlich der Bau eines neuen
Umspannwerks zum Anschluss an das APG-Netz im Gebiet Jedenspeigen notwendig. Durch den Neu-
bau des Umspannwerkes und weitere damit im Zusammenhang stehende AusbaumaBnahmen im
110-kV-Netz entstiinden zusitzliche Kosten in Hohe von 25,7 Mio. €, von denen nach Angaben von
EVN 20,7 Mio. € allein durch verstirkten Windenergieausbau bedingt werden. Bei einer Annahme
von ca. 550 MW Gesamtausbau entsprache auch dies spezifischen Kosten von 100.000 € pro
installiertem MW; dieser Wert ist jedoch relativ unsicher, da der letztlich realisierte WEA-
Gesamtausbau derzeit nur grob schétzbar ist und auch die Netzausbauplanung noch weiterer Detaillie-
rung bedarf. (Zusétzlich wiirden in diesem Fall nach Angaben von APG VerstirkungsmaBnahmen an

den 220-kV-Leitungen der APG im Bereich Jedenspeigen-Bisamberg erforderlich werden, die in die
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Leitungen der APG im Bereich Jedenspeigen-Bisamberg erforderlich werden, die in die obige Kosten-

schétzung noch nicht einbezogen sind.)

Die Grenze von 350 MW, ab der diese zweite Ausbaustufe erforderlich wird, ist prinzipiell ausdehn-
bar. So konnte durch den Einsatz stirker dimensionierter 110-kV-Leitungen (z.B. 564/72 Al/St) ein
WEA-Ausbau auch bis zu ca. 450 MW ohne den Zubau eines weiteren Umspannwerkes erreicht wer-
den. Es ist jedoch zu beachten, dass der gesamte 110-kV-Ring diese Dimensionierung erfahren miiss-
te; insbesondere miissten hierzu nach Angaben von EVN an mehreren Stellen erst vor wenigen Jahren
erneuerte Leitungsstiicke ersetzt werden. Bei einer Uberschreitung von 450 MW wire der Umspann-
werksneubau zudem unabdingbar, und die Kapazitit des 110-kV-Rings wiirde dann nicht mehr voll-
standig genutzt. Die stirkere Dimensionierung der 110-kV-Leitungen wiirde somit bei WEA-Ausbau
bis 450 MW zu einer Senkung der spezifischen Netzausbaukosten fiihren, sich jedoch bei weiter ge-

hendem WEA-Ausbau als nicht gesamtkostenoptimal erweisen.

Brucker Becken

Die Anbindung von Windparks im Brucker Becken soll nach Angaben von APG und EVN an eine der
Kuppelleitungen von Wien Siidost nach Gyor/Ungarn erfolgen. Hierfiir ist der Neubau einer Um-
spannstation in Bruck an der Leitha erforderlich. Dabei besteht grundsitzlich die Moglichkeit eines

Anschlusses entweder an die 220- oder 380-kV-Kuppelleitung.

Das Konzept fiir einen Anschluss an die 220-kV-Leitung ist in Bild 3.2 dargestellt. Erste Abschitzun-

gen gehen von Netzausbaukosten von 10 - 13 Mio. € aus.

Bei einem Anschluss an die 380-kV-Kuppelleitung (Bild 3.3) betragen die Kosten nach ersten Schit-

zungen ca. 15 Mio. €.

Derzeit ist vorgesehen, die Hochstspannungs-Schaltanlage auf 380 kV auszulegen, zunéichst aber nur
mit 220 kV zu betreiben; moglicherweise kdnnen hierzu bei APG frei werdende 220/110-kV-
Transformatoren genutzt werden. Wird durch den verstirkten Ausbau der Windenergie im Brucker

Becken sowie im nérdlichen Burgenland® die Aufnahmefihigkeit der 220-kV-Leitung von Wien Siid-

% Die WEA-Einspeisung im Bereich Parndorfer Platte wird iiber das Umspannwerk Neusiedl abgefiihrt, das

ebenfalls in die 220-kV-Leitung von Wien Siidost nach Gydr eingebunden ist.
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ost nach Gydr iiberschritten, so kann nach Beschaffung der fehlenden 380/110-kV-Transformatoren

ein nachtriglicher Anschluss an die 380-kV-Kuppelleitung erfolgen.

Diirnrohr
Wien Siidost
AlH
QD o
—OTT oo PR
|
|
Variante 1 (ca. 13 Mio..€): 2x200 MVA 2x200 MVA 1
(@) .
™~ 9 9 Neusiedl
Bruck a.d.
Leitha
EVN BEWAG
Bild 3.2: Brucker Becken: Konzept fiir den Anschluss an das 220-kV-Netz (Quelle: APG)
Diirnrohr
Wien Siidost
N ATH
- | Gyer
I D ———————————————— —
|
|
300 MVA 2x200 MVA
e Neusiedl
Grobkostenschétzung: ca. 15 Mio. €
Bﬂle a.d. EVN BEWAG
Leitha
Bild 3.3: Brucker Becken: Konzept fiir den Anschluss an das 380-kV-Netz (Quelle: APG)
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18 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Inklusive der in der Hochspannungsebene anfallenden Mafinahmen (Bau einer Leitung und Erweite-
rung eines HS/MS-Umspannwerkes) entstehen durch den WEA-Ausbau im Brucker Becken It. EVN
Kosten von 15 Mio. €, so dass sich bei einer erwarteten und dann mdglichen Anschlusskapazitdt von

150 MW wiederum einen spezifischen Betrag von ca. 100.000 €/ MW ergeben.

Diskussion der spezifischen Ausbaukosten

EVN plant, die Kosten des WEA-bedingten Netzausbaus leistungsproportional auf die WEA-Betreiber
umzulegen, d. h. eine Pauschale von 100.000 € pro MW WEA-Leistung zu erheben. Hauptargument
ist dabei, dass andernfalls die bestehenden Netzkunden durch Erhohung der Systemnutzungstarife
pauschal, jedoch nur im EVN-Versorgungsgebiet, belastet wiirden. In diesem Zusammenhang sollen

zwei Fragen diskutiert werden:
o st die Gesamthohe der Kosten plausibel?

e I[st es sachgerecht, die Kosten als Pauschale gleichméBig auf alle WEA-Projekte zu verteilen?

(Es soll dagegen an dieser Stelle nicht diskutiert werden, ob und inwieweit Kosten fiir den Ausbau des
vorgelagerten Netzes liberhaupt auf die Anschlussnehmer umgelegt werden konnen oder sollten; hier-
zu geben wir im Rahmen der integralen Kostenanalyse (Kapitel 5) und im Zuge der Schlussfolgerun-

gen (Kapitel 6) ergdnzende Anmerkungen.)

Hinsichtlich der Gesamthohe der Netzausbaukosten zeigt unsere obige Analyse, dass diese sich im
Rahmen der hier erreichbaren Genauigkeit als plausibel erweisen (vgl. Tabelle 3.1). EVN wére dar-
iiber hinaus nach eigener Aussage bereit, nach erfolgtem Netzausbau eine Nachabrechnung vorzu-
nehmen; d. h. dass die Pauschale zundchst erhoben wiirde, um eine Vorfinanzierung des Ausbaus
durch EVN zu vermeiden, dass jedoch anschlieend basierend auf den tatsdchlich angefallenen Aus-
baukosten Nach- oder Riickzahlungen an die WEA-Betreiber erfolgen. Bei diesem Modell wére nur
der Prozentsatz des WEA-bedingten Anteils, nicht jedoch dessen absolute Hohe, im Vorhinein fest zu

vereinbaren.

Die pauschale Umlage der Kosten erscheint uns innerhalb der jeweiligen Ausbaustufen (also im
Weinviertel bis 350 MW bzw. jenseits von 350 MW) sachgerecht, da eine Zuordnung einzelner

Teiletappen zu bestimmten WEA-Parks nicht sinnvoll mdglich ist.
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3.2 Auswirkungen auf das Ubertragungsnetz der APG

3.21 Derzeitige Netzsituation

Zur Untersuchung der WEA-bedingten Auswirkungen auf das dsterreichische Ubertragungsnetz stan-
den uns umfangreiche Unterlagen von APG zur Verfiigung. Das Ubertragungsnetz der APG ist bereits
heute durch eine sehr hohe Auslastung gekennzeichnet. Vorwiegend aufgrund der innerhalb Oster-
reichs bestehenden Last- und Erzeugungssituation, aber auch durch internationale Stromtransite, gilt
dies im besonderen Mafle fiir die drei 220-kV-Nord-Siid-Leitungen Wien-Siidost nach Ternitz,
Ernsthofen nach Weillenbach und St.Peter nach Salzach sowie auch fiir die siidliche Fortsetzung der
ersten beiden Leitungen, die von Hessenberg nach Obersielach fiihrt. Die zur Verfiigung stehenden
Ubertragungskapazititen erlauben hier bereits heute teilweise nicht mehr einen (n-1)-sicheren Netzbe-
trieb [9]. In diesem Zusammenhang strebt APG den Bau einer zusétzlichen 380-kV-Leitung vom Um-
spannwerk Siidburgenland nach Kainachtal an, um durch den somit erzielten Liickenschluss die Uber-

tragungskapazitét in Nord-Sidrichtung bedeutend zu erhohen (Bild 3.4).

Durch die verstiarkte Windenergieeinspeisung in Niederdsterreich und dem Burgenland entsteht ein
weiterer Einspeiseschwerpunkt im Nord-Osten Osterreichs. Die geographische bzw. netztoplogische
Lage der Anschlusspunkte in das Ubertragungsnetz, Bisamberg und Neusiedl bzw. Bruck, lassen ins-
besondere eine Verschiarfung der Engpassproblematik fiir die Leitung von Wien-Siidost nach Ternitz

erwarten.

Im folgenden wird die Auswirkung der zu erwartenden zusétzlichen Windenergieeinspeisung auf die
Netzsicherheit im APG-Netz untersucht. Hierzu werden im Sinne einer exemplarischen Worst-Case-
Betrachtung zunichst besonders kritische Netzsituationen analysiert (Abschnitt 3.2.2). Anschlieend
werden Moglichkeiten, Notwendigkeit und Grenzen von Engpassmanagementmafinahmen zur Auf-
rechterhaltung der Netzsicherheit diskutiert und darauf aufbauend abgeschitzt, welche Auswirkungen
die Windenergieeinspeisung im Jahresverlauf hat (Abschnitt 3.2.3). AbschlieBend wird untersucht, wie
sich die geplante 380-kV-Leitung von Siidburgenland nach Kainachtal in diesem Zusammenhang

auswirkt (Abschnitt 3.2.4).
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— 380-kV-Leitung der APG N RPN CZ _
—— 220-kV-Leitung der APG bt { T, S
Transportrechte der APG \\\ ~ : 4
auf Fremdleitungen P / !
""" geplante 380-kV-Leitung der APG o~ A SN ) }

A Umspannwerk der APG
A geplantes Umspannwerk der APG
Umspannwerk im Fremdeigentum

Bild 3.4: Ubertragungsnetz der APG (Quelle: APG)

3.2.2 Auswirkungen des WEA-Ausbaus auf kritische Netzsituationen

In diesem Untersuchungsschritt werden die maximal mogliche Auswirkungen verstirkter Windein-
speisung fiir einen bereits heute sehr kritischen Netzzustand bestimmt. Hierzu wird, unter Berticksich-
tigung des erwarteten Lastanstiegs bis 2008, die flir das jeweils untersuchte WEA-Ausbauszenario

maximale Windeinspeisung angesetzt.

Fiir die Untersuchungen wurden uns von der APG Lastflussdatensétze von sechs Netzsituationen zur
Verfiigung gestellt. Voruntersuchungen haben gezeigt, dass unter diesen der Zustand am 16. Janner
2002 um 2:30 Uhr der kritischste hinsichtlich der Belastung der drei Nord-Siid-Verbindungen war. Im

Folgenden wird daher dieser Fall genauer untersucht.

Ziel der Untersuchung ist es zu bestimmen, wie sich in einer derart stark vorbelasteten Netzsituation
die in Abschnitt 2.5 angegebenen Szenarien zusitzlicher WEA-Einspeisung auf die Belastung der drei
Nord-Siid-Engpésse auswirken. Ausgehend von der aufgezeichneten Netzsituation wurden hierzu die
Belastungen bei maximal mdglicher Windeinspeisung fiir das Jahr 2008 simuliert. Die hierbei ver-

wendete Vorgehensweise ist in Bild 3.5 dargestellt.

Fiir den hierbei verwendete Ausgangszustand vom 16. Janner 2002 um 2:30 Uhr wird zunéichst der

erwartete Lastanstieg bis zum Betrachtungsjahr 2008 beriicksichtigt. Fiir den betrachteten Zustand
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betrug die Systemlast ca. 6,1 GW, so dass sich unter Berlicksichtigung eines jahrlichen 2%-igen Last-
anstiegs [56] eine absolute Lasterhohung bis zum Jahr 2008 von ca. 770 MW ergibt.

Netzsituation 16.1.2002 2:30

A

Lastanstieg bis 2008

A

A

maximale Windeinspeisung
des jeweiligen WEA-Szenarios

A

Ausgleich von fiir alle
Last und Einspeisung Windausbau-
Szenarien
A A
Engpass- zus. Leitung:
Management Sbgl. —>Kain.

A 4 A 4

Bestimmung der max. Belastung
im (n-1)-Fall

Bild 3.5: Untersuchungsablauf

Je nach betrachtetem Windausbau-Szenario ergibt sich zwischen der Hohe der Windeinspeisung und
dem Lastanstieg eine unterschiedlich groBe Leistungsdifferenz, die im Lastflussmodell prinzipiell auf
zwei unterschiedliche Weisen durch eine verdnderte Kraftwerkseinspeisung ausgeglichen werden

kann:

o Wurde bei der Prognose der Windeinspeisung am Vortag bereits ein hoher Einspeisewert erwartet,
so wiirde dieser auf alle Bilanzgruppen verteilt. Wir nehmen vereinfachend an, dass im Rahmen der
Kraftwerkseinsatzplanung der Bilanzgruppenverantwortlichen bzw. Kraftwerksbetreiber darauthin

vor allem thermische Kraftwerke im Norden Osterreichs in geringerem Umfang eingesetzt wiirden.

e Fiir den Fall eines hohen Prognosefehlers und somit einer starken Unterschitzung der Windeinspei-

sung muss der Leistungsausgleich dagegen kurzfristig im Rahmen des Minutenreserveeinsatzes er-
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22 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

folgen. Wir machen hierbei die plausible, jedoch vereinfachende Annahme, dass hierfiir ausschlie3-

lich die Speicherkraftwerke im Siiden herangezogen werden.

AnschlieBend werden mittels Lastflussberechnung fiir alle zu untersuchenden Windausbauszenarien
die Belastungen der drei Nord-Siid-Engpésse unter Beriicksichtigung der maximalen Windeinspeisung
bestimmt, wobei ggf. Engpassmanagement-MalBlnahmen (Abschnitt 3.2.3) bzw. der zu untersuchende
Leitungsneubau (Abschnitt 3.2.4) beriicksichtigt werden. Geméal dem in der UCTE {iblichen Netzsi-
cherheitskriterium wird bei der Bestimmung der Leitungsbelastungen der ,,(n-1)-Fall* zugrunde ge-
legt, d. h. die Netzsituation nach Ausfall eines Transformators oder Leitungssystems, wobei dieser
Ausfall fiir jede betrachtete Nord-Siid-Leitung individuell so bestimmt wird, dass sich dort die hochste

Belastung ergibt (dies ist {iblicherweise der Ausfall des jeweils parallelen Systems).

In Bild 3.6 ist der Szenarienbaum fiir die in Abschnitt 2.5 beschriebenen Windausbauszenarien aufge-
tragen. Da die Entwicklungen des WEA-Zubaus fiir die einzelnen Regionen unabhingig voneinander
erfolgen konnen, miissen alle moglichen Kombinationen untersucht werden, so dass sich insgesamt 12
unterschiedliche Ausbauszenarien ergeben. Da neben dem als bekannt vorausgesetzten Zubau im Bur-
genland und im Waldviertel fiir das Brucker Becken, das Weinviertel und das restliche Osterreich
jeweils unterschiedliche Szenarien angesetzt wurden, werden im Folgenden die einzelnen Ausbausze-
narien anhand eines dreistelligen Codes gekennzeichnet. Die erste Ziffer steht hierbei fiir die beiden
Ausbauszenarien im Brucker Becken (1: 50 MW, 2: 200 MW), die zweite fiir die Ausbauszenarien im
Weinviertel (1: 50 MW, 2: 350 MW, 3: 700 MW) und die dritte flir die Ausbauszenarien im restlichen
Osterreich (1: 100 MW, 2: 300 MW).

Wie bereits beschieben, kann der Bilanzausgleich zwischen zusitzlicher Last und der fiir die einzelnen
Szenarien unterschiedlichen maximalen Windenergieeinspeisung bei einer deutlichen Unterschiatzung
der Windeinspeisung nur durch die Speicherkraftwerke im Siiden erfolgen. Die sich dann ergebenden
Belastungen im (n-1)-Fall sind in Bild 3.7 fiir die Leitung St.Peter nach Salzach als Szenarienbaum
aufgetragen. Im untersuchten Ausgangszustand (16. Janner 2002, 2:30) betrug die (n-1)-Belastung
137 % des thermischen Grenzstroms’. Untersucht man nun die (n-1)-Belastung fiir ein Fortschreiben
des Netzzustandes und unter Beriicksichtigung des jdhrlichen 2%-igen Lastanstiegs [56] und der ma-

ximalen Windenergieeinspeisung fiir das minimale Ausbauszenario (Szenario 111) von insgesamt 700

7 Eine (n-1)-Belastung von 137 % bedeutet, dass die betrachtete Leitung beim ungiinstigsten angenommenen

Ausfall (dies ist hier der Ausfall des parallelen Stromkreises) eine Auslastung aufweist, die um 37 % iiber der

zuldssigen Dauerbelastung liegt.

CONSENTEC/ IFE\N /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 23

MW, so erhoht sich diese fiir das Jahr 2008 um 10 Prozentpunkte auf nunmehr 147 %. Bei einem wei-
teren Zubau von WEA ergeben sich entsprechend hohere Belastungen, beim Maximalszenario 232
(PwEainst = 1.700 MW) von 195 %. Maligeblich hierfiir verantwortlich ist der Ausbau im Weinviertel
auf 700 MW, der alleine einen Belastungszunahme von 35 Prozentpunkten verursacht (Schritt von

,»2X,X5% nach ,,23X;* in Bild 3.7).

16. Jianner 2002 + Lastanstieg bis 2008
Burgenland: 350 MW
Waldyviertel: 150 MW
Brucker B.: 50, 200 MW
Weinviertel: 50, 350, 700 MW
_restl. Osterreich: 100, 300 MW

Szenario 232 (1700 MW):

Burgenland 350 MW
Waldviertel 150 MW
Brucker Becken 200 MW
Weinviertel 700 MW

restl. Osterreich 300 MW

232

Szenario 111 (700 MW):

Burgenland 350 MW

Waldviertel 150 MW

11 / Brucker Becken 50 MW
Weinviertel 50 MW

X, X, X restl. Osterreich 100 MW

Bild 3.6: Szenarienbaum des Windausbaus

Falls die hohe Windenergieeinspeisung bereits im vornhinein richtig prognostiziert wird, so kann der
Bilanzausgleich auch durch thermische Kraftwerke erfolgen. Bei Ausbauszenarien, bei denen die ma-
ximale Windeinspeisung hoher ist als der Lastanstieg, miissen die Kraftwerke gegeniiber dem Aus-
gangszustand heruntergefahren werden. Um den Nord-Siid-Engpass zu entlasten, ist es fiir diese Situa-
tionen sinnvoll, Kraftwerke im Norden fiir die Leistungsausgleich heranzuziehen. Bild 3.8 zeigt den
Einfluss der eingesetzten Kraftwerke auf die (n-1)-Belastung der Leitung von Wien Siidost nach Ter-
nitz. Flir das Maximalszenario 232 ergibt sich eine Differenz der Belastung von ca. 40 Prozentpunk-

ten.
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Bild 3.7: Belastung der Leitung St.Peter—Salzach im (n-1)-Fall fiir unterschiedliche Windaus-
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Bild 3.8: Belastung der Leitung Wien Siidost—Ternitz
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Ziel dieses Untersuchungspunktes ist es, die Belastungen im ,,worst case® zu bestimmen. Im Folgen-
den werden daher die Zustdnde untersucht, bei denen der Bilanzausgleich aufgrund einer deutlichen

WEA-Einspeisungsunterschitzung durch die hydraulischen Speicherkraftwerke im Siiden erfolgen

muss.

In Bild 3.9 sind die (n-1)-Belastungen fiir die drei kritischen Engpassleitungen Wien Siidost nach Ter-
nitz, Ernsthofen nach Weilenbach und St.Peter nach Salzach aufgetragen. Die Belastungen im Mini-
malszenario (111) liegen hierbei zwischen 172 % fiir die Leitung Wien Siidost nach Ternitz und
135 % fiir die Leitung Ernsthofen nach Weilenbach. Die durchschnittliche Belastung liegt im Ver-
gleich zur Ausgangssituation um ca. 15 Prozentpunkte hoher. Fiir das Maximalszenario (232) ergeben

sich Belastungswerte zwischen 171 % und 207 %; hier liegt die durchschnittliche Belastung bei

190 %.

220 : :
Wien SO — Ternitz

% A\ /\ A\ /
v
N Vs
s
VAR > ,I
N - N s N 4
7 A ) 7 N
, \‘ A\ . R . R A4 l'
4 . Ve . Vs AN ,

180
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E L’ . - A . , N , ,
£ . . L . e L /
2 160 DL DA W P
mi ; - / \ N, _ / \ \v . / / \ 2
= . 4 \ \ /
1 v \ / \/
£ PN v \ 7
140 -~ < \
- Ernsthofen — Weillenbach St. Peter — Salzach

P 7 Grenze der
(n-1)-Sicherheit

120
Minimalszenario 2008

Y|

100 T K T T T T T T T
16.1.02 111 121 131 211 221 231 112 122 132 212 222 232
2:30 Szenario
Bild 3.9: Belastung der drei kritischen Nord-Siid-Leitungen in Abhdngigkeit der Szenarien

desWEA-Ausbaus (vgl. Bild 3.6)

Durch die zusitzliche Windenergieeinspeisung ergibt sich fiir den ,,worst case® — d. h. bei maximalem

Windenergieausbau (Pwgainst = 1.700 MW) und Unterschéatzung der Windenergieeinspeisung — somit
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eine deutliche Erhéhung der (n-1)-Engpassbelastung von durchschnittlich 55 % des thermischen

QGrenzstroms.

3.2.3 Einfluss des WEA-Ausbaus auf den Bedarf an Engpassmanagement

Aufgabe des Engpassmanagements ist die Entlastung bestehender bzw. zu erwartender Engpédsse. Als
Engpass sind hierbei diejenigen Komponenten des Netzes zu verstehen, die im (n-1)-Fall zu mehr als
100 % belastet sind. Durch Engpassmanagement muss die Belastung der Engpésse im Normalbetrieb
so weit verringert werden, dass sie selbst unmittelbar nach einem Leitungsausfall — wenn aus Zeit-
griinden noch keine weiteren korrektiven Eingriffe moglich sind — im zuldssigen Bereich verbleibt.
Dies bedeutet, dass Engpassmanagement-MaBinahmen wéhrend der gesamten Dauer hoher Netzbelas-

tung durchgefiihrt werden miissen und nicht etwa nur nach Auftreten eines Leitungsausfalls.

Die Aufgabe das Engpassmanagement fiir das Ubertragungsnetz der APG besteht derzeit hauptsich-
lich in der Entlastung der Nord-Siid-Engpésse. Eine entlastende Wirkung kann hierbei durch das
Hochfahren von Kraftwerken im Siiden und durch das gleichzeitige Herunterfahren von Kraftwerken
im Norden erzielt werden. Ein GroBteil der Erzeugungsleistung im Siiden Osterreichs wird allerdings
in Pumpspeicherkraftwerken bereitgestellt. Diese dienen einerseits der Deckung der Lastspitzen und
stellen andererseits Regelleistung zur Verfligung. Bei einem erheblichem Einsatz zum Engpassmana-
gement — etwa durch néchtliches Pumpverbot — konnten die Speicherkraftwerke diese Aufgaben nicht
mehr erfiillen, weil hierflir die natiirlichen Zufliisse allein nicht ausreichen [15]. Daher stehen fiir kon-

tinuierliches Engpassmanagement nur die thermischen Kraftwerke zur Verfiigung.

Zur Steuerung des Leistungsflusses stehen APG mehrere 380/220-kV-Schréigregeltransformatoren zur
Verfiigung. Fiir die im Folgenden dargestellten Ergebnisse wurde hinsichtlich der Auslastung einzel-
ner Leitungen zunédchst im Lastflussmodell eine unverdnderte Transformatorstufung angesetzt. Die
Bewertung der einzelnen Maflnahmen erfolgt dann jedoch auf Basis der erzielbaren durchschnittlichen
Entlastung aller drei Engpésse; dadurch wird implizit beriicksichtigt, dass die Leistungsfliisse auf den
drei Nord-Siid-Engpéssen prinzipiell mittels der Schriagregeltransformatoren vergleichméfigt werden

konnen.

Entlastungsmaoglichkeit durch Engpassmanagement

Zunéchst werden fir den zuvor untersuchten kritischen Netzzustand bei einer maximalen Windein-
speisung von 1700 MW die Wirkungsweise, die Entlastungsmoglichkeiten und die Grenzen des Eng-

passmanagements im Ubertragungsnetz untersucht. AnschlieBend werden die gewonnenen Erkennt-
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nisse auf den Zeitraum eines Jahres iibertragen, um den integralen Einfluss des Windenergieausbaus

zu bewerten.

In Tabelle 3.2 sind die Entlastungen im (n-1)-Fall durch Einspeiseerh6hungen der thermischen Kraft-

werke angegeben. Eine Engpassmanagementmalinahme besteht im einfachsten Fall aus dem Hochfah-

ren eines entlastend wirkenden Kraftwerkes und dem Herunterfahren eines belastend wirkenden

Kraftwerkes um den selben Betrag. Die Hohe der Entlastung ergibt sich dann aus der Differenz der

Einzelwirkungen. Zum Beispiel konnte die Leitung von Wien-Siidost nach Ternitz durch Einspeise-

verschiebung von 100 MW zwischen Voitsberg und Donaustadt um 2,28 - (-3,24) = 5,52 % der ther-

mischen Grenzleistung entlastet werden; iiber alle drei kritischen Leitungen ergidbe sich eine durch-

schnittliche Entlastung von 1,57 - (-2,12) = 3,69 %.

Entlastung in % der thermischen Grenzleistung bei Erhohung der Kraft-
werkseinspeisung um jeweils 100 MW
Kraftwerk
Wien Siidost — Ernsthofen — St.Peter— Durchschnitt
Ternitz Weillenbach Salzach
Mellach 5,67 4,26 0,08 3,34
Zeltweg 4,55 3,82 0,34 2,90
Werndorf [+11 5,61 2,43 0,02 2,69
St. Andrd 2 3,14 2,81 0,56 2,17
Voitsberg 2,28 2,15 0,29 1,57
Diirnrohr I+11 -2,34 -2,30 -1,63 -2,09
Teiss -2,59 -2,13 -1,58 -2,10
Leopoldau -3,24 -1,68 -1,45 -2,12
Donaustadt -3,24 -1,68 -1,45 -2,12
Simmering -3,29 -1,72 -1,46 -2,16
Riedersbach I+11 -0,49 -3,22 -5,00 -2,91
Timelkam IT+I11 -0,64 -4,31 -4,06 -3,00
Tabelle 3.2:  Entlastung der kritischen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen (Wien Siidost—>Ternitz,

Ernsthofen—>Weiflenbach, St.Peter—Salzach) im (n-1)-Fall durch Einspeisednderun-

gen der thermischen Kraftwerke
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In Bild 3.10 wird die Vorgehensweise beim Engpassmanagement veranschaulicht. Zunéchst erfolgt
eine Sortierung der Kraftwerke entsprechend ihrer be- oder entlastenden Wirkung auf den Engpass.
Auf der linken Bildseite ist dies fiir die durchschnittliche Auswirkung auf die drei Nord-Siid-Engpésse
aufgetragen. Die bei der zu untersuchenden Netzsituation noch mdglichen Einspeisednderungen, d. h.
die Differenz von maximaler bzw. minimaler Einspeiseleistung zur aktuellen Einspeisehdhe, wurden
hierbei bereits beriicksichtigt. So hat die mogliche Einspeiseerhohung von 83 MW im Kraftwerk
Werndorf II mit 2,69 % * 0,83 = 2,2 % Entlastung die absolut betrachtet viertgrofite entlastende Wir-
kung. Das Kraftwerk Donaustadt wiirde hingegen durch eine Mehreinspeisung den Engpass zusétzlich
belasten und wird somit um 83 MW heruntergefahren; hierdurch ergibt sich eine weitere Entlastung
der Engpésse von durchschnittlich 2,12 % * 0,83 = 1,8 %. Der Betrag, um den die Kraftwerkseinspei-
sungen verdndert werden, wird im Folgenden als Umschichtungsleistung bezeichnet; im genannten

Beispiel betrdgt die Umschichtungsleistung somit 83 MW.

MW : %
Werndorf 11 :
2,2% ©@-Entlastung der N-S-Engpésse bei
83 MW Einspeiseerhohung i &
1000 \ i Werndorf II: 20 &
: 92 MW—175 MW é
: Donaustadt E
entlastende 127 MW—>44 MW -
s 500 Kraftwerke i 10 %
2 \1 hochfahren Y
2 3
7 =
n —
O
g 0 0 2
2 :
e a
=
] / belastende S
g -500 | | Kraftwerke f
herunterfahren; »n
: 5
-1000 Y 2
Donaustadt 8
1,8% @-Entlastung der N-S-Engpésse bei &
83 MW Einspeisereduktion
-1500
Bild 3.10: Vorgehensweise beim Engpassmanagement

Auf der rechten Seite von Bild 3.10 sind die sich ergebenen durchschnittlichen Entlastungen im (n-1)-
Fall aufgetragen. Das Hochfahren von Werndorf II und das gleichzeitige Herunterfahren des Kraft-
werks Donaustadt ist hierbei die fiinft-effizienteste Engpassmanagement-Mallnahme. In diesem kon-
kreten Beispiel speiste das Kraftwerk Werndorf II im Ausgangszustand 92 MW ein und wiirde auf

seine maximale Einspeiseleistung von 175 MW gesetzt. Das Kraftwerk Donaustadt hingegen wiirde
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Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 29

von 127 MW auf 44 MW heruntergefahren. Insgesamt ergibt sich durch diese MaBBnahme eine entlas-
tende Wirkung von durchschnittlich 2,2 % + 1,8 % = 4,0 % der thermischen Grenzleistung. Nach
Durchfiihrung aller moglichen Engpassmanagement-Mafnahmen ergibt sich eine (n-1)-Entlastung von
24 % bei einer umzuschichtenden Leistung von ca. 1000 MW. Bei dieser theoretischen Betrachtung
zur Bestimmung der maximal moglichen Entlastung ldge die Umschichtungsleistung somit bei einem

sehr hohen und in der Praxis kaum umsetzbaren Wert.

Daher wird im Folgenden anhand der Effizienz einzelner Engpassmanagementmaflnahmen analysiert,
inwiefern eine solch hohe Umschichtungsleistung zweckmaBig erscheint. Diese Effizienz ist hier defi-
niert als Quotient aus der Entlastung der Engpéasse und der hierfiir bendtigten Umschichtungsleistung.
Wie die sortierte Darstellung in Bild 3.11 zeigt, ist eine Anderung des Einsatzes der Kraftwerke Mel-
lach und Timelkam am effizientesten. Diese einzelne MaBinahme entlastet die Engpédsse mit 6,34 %
pro 100 MW Umschichtungsleistung. Die absolute Entlastung der Engpésse hingt allerdings neben
der Effizienz der EngpassmanagementmalBnahme auch von der jeweils noch mdglichen absoluten
Leistungserh6hung bzw. -reduktion der jeweils betroffenen Kraftwerke ab. Hierdurch wird die absolu-
te Entlastung der effizientesten Maflnahme im hier betrachteten Beispiel auf 3,2 % begrenzt, wihrend
die oben beschrieben Mafinahme einer Einspeiseerhdhung in Werndorf II bei gleichzeitiger Einspei-
sungsreduktion in Donaustadt um 83 MW, die relativ nur an fiinfter Stelle steht, zu einer Entlastung

von 4 Prozentpunkten fiihrt.

Wie die Darstellung zeigt, ist eine Unterteilung des Engpassmanagements in effiziente und nicht effi-
ziente MafBnahmen eindeutig moglich. Fiir den grau hinterlegten Bereich betrigt die durchschnittliche
Entlastung 4,9 % pro 100 MW Umschichtungsleistung. Hierbei handelt es sich ausschlieBlich um
MaBnahmen, bei denen im Siiden Kraftwerke hoch- und im Norden Kraftwerke heruntergefahren wer-
den. Theoretisch ist eine weitere Entlastung auch durch eine Einspeiseverschiebung innerhalb der
nordlich gelegenen Kraftwerke moglich. Diese Entlastung ist jedoch mit 0,03 % pro 100 MW Um-
schichtungsenergie vernachldssigbar klein und fiir den praktischen Einsatz nicht sinnvoll. Die effektiv
nutzbare Umschichtungsleistung reduziert sich somit auf knapp 500 MW bei gleichbleibender Entlas-
tungswirkung von insgesamt 24 % der thermischen Grenzleistung. Im Folgenden wird, um eine Uber-

schitzung des EPM-Aufwands zu vermeiden, nur noch dieses ,,effiziente’ EPM betrachtet.
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Bild 3.11: Effizienz einzelner Engpassmanagementmafsnahmen

Im Rahmen einer Sensitivitdtsanalyse soll nun noch untersucht werden, in welchem Malle die Wirk-

samkeit des Engpassmanagements sich dndert, wenn
o die nur kurzfristig einsetzbaren Speicherkraftwerke mit einbezogen werden bzw. wenn

o die Kraftwerke St. André 2 und Voitsberg wie derzeit geplant stillgelegt werden.

In Bild 3.12 sind die (n-1)-Belastungen der drei Engpisse fiir den Netzzustand ohne und mit unter-
schiedlichen Arten des Engpassmanagements aufgetragen. Fiir den bereits genauer betrachteten Fall
eines dauerhaften Engpassmanagements nur durch thermische Kraftwerke ist wie erwahnt eine durch-

schnittliche Entlastung von 24 % erreichbar.

Wiirde man zusétzlich auch die hydraulischen Speicher einsetzen, was jedoch nur kurzzeitig moglich

ist, so lieBe sich die (n-1)-Belastung um weitere 40 Prozentpunkte auf 125 % senken.

Fiir den hier untersuchten Netzzustand mit einer maximaler Windenergieeinspeisung von 1700 MW
kann ein (n-1)-sicherer Netzbetrieb somit selbst bei Einsatz nur kurzzeitig anwendbarer Engpassma-
nagement-Maflnahmen nicht erreicht werden. Bei Anwendung von dauerhaft moglichen MaBBnahmen

liegt die durchschnittliche (n-1)-Belastung bei iiber 160 %.
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Bild 3.12: Effektivitit des Engpassmanagements im WEA-Ausbauszenario 232 (1700 MW WEA)

in Abhdngigkeit der hierfiir eingesetzten Kraftwerkstypen bzw. Kraftwerke

Zudem zeigt Bild 3.12 die grofle Relevanz der beiden Kraftwerke St. Andrd 2 und Voitsberg fiir das
Engpassmanagement. Nach einer Stilllegung wiirde die Moglichkeit einer dauerhaft einsetzbaren Ein-
speiseerhohung im Siiden erheblich verringert; bei Stillegung beider Kraftwerke wére dauerhaftes
Engpassmanagement praktisch kaum noch moglich, d. h. die geschilderte Engpasssituation wiirde

nochmals verschérft.

Die Integration hoher WEA-Leistungen kann bei derzeitiger Netzkonfiguration (und noch stirker bei
Stilllegung der Kraftwerke St. Andrd 2 und Voitsberg) im Ubertragungsnetz nur durch zusitzliche
EngpassmanagementmalBnahmen beherrscht werden, d. h. durch weitere Reduktion von Einspeiseleis-
tungen im Norden Osterreichs. Es sei darauf hingewiesen, dass eine Umsetzung derartiger MaBnah-
men unterschiedliche technisch-organisatorische Vorkehrungen erfordern wiirde, deren Bewertung

jedoch nicht Gegenstand dieser Studie ist.
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Abschatzung des im Zeitraum eines Jahres erforderlichem Umfangs an Eng-

passmanagement

In den vorigen Abschnitten wurde analysiert, in welchem Mafe sich bereits heute kritische Netzsitua-

tionen verschirfen, wenn kiinftig installierte WEA in vollem Umfang einspeisen. Die Beherrschung

derartiger Netzzustinde ist Voraussetzung fiir die dauerhafte Einhaltung des (n-1)-Kriteriums. Zur

Beurteilung der grundsétzlichen Auswirkungen des WEA-Zubaus ist allerdings zu beachten, dass

hochste Netzvorbelastung und hochste WEA-Einspeisung nur mit geringer Wahrscheinlichkeit gleich-

zeitig auftreten. Um dies zu beriicksichtigen, wird im Folgenden der Betrag der im Rahmen des Eng-

passmanagements notwendigen Umschichtungsenergie fiir den Zeitraum eines Jahres abgeschitzt.

Grundlage der Untersuchung ist die von APG gemessene Belastungs-Ganglinie der Nord-Siid-

Engpisse flir den Zeitraum vom 1.10.2001 bis zum 30.9.2002. Dieser wird die zusétzliche Belastung

durch die kiinftig vermehrte Windenergieeinspeisung gemil folgendem Vorgehen iiberlagert:

Sowohl die aufgezeichneten Leitungsbelastungen als auch die zu erwartenden Windenergieeinspei-
sungen weisen einen deutlichen Tages- und Jahresgang auf.. Daher wird fiir die folgenden Schritte
nach Sommer- und Winterhalbjahr sowie nach Tag und Nacht unterschieden, so dass sich insge-

samt vier zu betrachtende Zeitbereiche ergeben.

Auf Basis von Daten eines typischen europidischen Binnenwindstandorts [55] wird fiir jeden der
vier Zeitbereiche die Wahrscheinlichkeitsdichteverteilung der Einspeisung des WEA-Kollektivs
abgeschitzt und mittels Lastflussberechnung in eine Wahrscheinlichkeitsdichteverteilung der durch
WEA bedingten zusétzlichen Belastung der Nord-Siid-Engpédsse umgerechnet. Der zeitabhidngige
Ausnutzungsgrad® der WEA ist in Tabelle 3.3 (rechte Spalte) aufgetragen; die zugrunde liegenden

Wabhrscheinlichkeitsdichteverteilungen konnen dem Anhang (Kapitel 8) entnommen werden.

Aus der gemessenen Ganglinie der Leitungsbelastung kann deren Haufigkeitsverteilung fiir die vier
Zeitbereiche ermittelt werden. Maximale und minimale Belastung je Zeitbereich sind ebenfalls
Tabelle 3.3 zu entnehmen; die vollstindigen Verteilungen sind im Anhang (Kapitel 8) zu finden.

(Die auffillige Umkehrung des Leistungsflusses zu einigen Zeitpunkten ist ein Sondereffekt, der

Der Ausnutzungsgrad erlaubt es, die Effizienz der WEA-Einspeisung in Zeitraumen unterschiedlicher Dauer
miteinender zu vergleichen. Bei Betrachtung eines gesamten Jahres entsprechen 2000 Volllaststunden einem

Ausnutzungsgrad von 2000/8760 = 22,8 %.
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durch das Hochwasser im Sommer 2002 und die dadurch verursachte Abschaltung der Donau-

Laufwasserkraftwerke verursacht wurde.)

e Getrennt fiir jeden Zeitbereich wird durch Faltung der Haufigkeitsverteilung der Leitungsbelastung
ohne WEA und der Wahrscheinlichkeitsdichteverteilung der WEA-bedingten Zusatzbelastung die
Haufigkeitsverteilung der resultierenden Leitungsbelastung mit WEA ermittelt.

e Durch Zusammenfassen und Sortieren der vier resultierenden Héufigkeitsverteilungen erhilt man

schlieBlich die Dauerlinie der Leitungsbelastung unter Beriicksichtigung der zusdtzlichen WEA-

Einspeisung.
Summarischer Leistungsfluss der drei kriti- | Ausnutzungsgrad der WEA-
Zeitbereich schen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen [MW] Einspeisungen
Min. Max. [%o]

Winter, Nacht 216 1.946 27,5
Winter, Tag 50 1.804 33,3
Sommer, Nacht -222 1.504 13,8
Sommer, Tag -514 1.378 16,7
Tabelle 3.3:  Engpassbelastung und Windenergieeinspeisung in den betrachteten Zeitbereichen

(positiv fiir Leistungsfluss von Norden nach Stiden)

Diese Dauerlinie ist Bild 3.13 fiir das Maximalszenario des Windausbaus der Dauerlinie der
2001/2002 gemessenen Belastungen gegeniibergestellt. Es ist deutlich zu erkennen, dass mit steigen-
der Belastung auch die zusitzliche Belastung aufgrund der Windenergieeinspeisung zunimmt. Dies ist
darin begriindet, dass in den Wintermonaten, bei denen die Belastung schon heute besonders hoch ist,

die erwartete Windeinspeisung deutlich hoher ist als im Sommer.

Unter Beriicksichtigung der (n-1)-Belastung von 100 %, die bei 1230 MW erreicht wird, und der An-
nahme, dass die oben ermittelte maximale Entlastung durch Engpassmanagementmafnahmen von
24 % ein fiir das gesamte Jahr typischer Wert ist, kann man die Haufigkeit des Engpassmanagements
und die erforderliche jéhrliche Umschichtungsenergie bestimmen. Fiir das betrachtete Jahr lag die
(n-1)-Belastung wéhrend 648 h hoher als 124 %. In diesen Stunden ist es trotz vollstindigen Eng-
passmanagements nicht mdglich, einen dauerhaft (n-1)-sicheren Netzbetrieb zu erreichen. Bei einer
zusétzlich installierten Windenergieleistung von 1700 MW verlingert sich dieser Zeitraum deutlich

auf 1014 h.
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Bild 3.13: Belastungsdauerlinie der drei kritischen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen ohne und mit

zusdtzlicher Windenergieeinspeisung

(positiv fiir Leistungsfluss von Norden nach Siiden)

Im Bereich zwischen 100 % und 124 % Leitungsbelastung ist ebenfalls Engpassmanagement erforder-
lich, mit dem in diesem Fall ein (n-1)-sicherer Netzbetrieb erreicht werden kann. Der Zeitraum, fiir
den dies zutrifft, steigt durch den WEA-Zubau nur gering von 1592 h auf 1668 h an. In Tabelle 3.4
sind die sich ergebenen Zeitraume und die daraus bestimmten jahrlichen Umschichtungsenergien zu-

sammengestellt.

Bei einem WEA-Ausbau von 1700 MW konnte somit jdhrlich wéahrend zusitzlicher ca. 360 h die
(n-1)-Sicherheit nicht aufrechterhalten werden, und es wiirden gegeniiber der bisherigen Situation

jéhrlich ca. 190 GWh zusétzliche Umschichtungsenergie durch Engpassmanagement anfallen.

(Fiir Szenarien mit einem WEA-Ausbau von weniger als 1700 MW kann die zusétzliche Umschich-

tungsenergie in erster Naherung durch lineare Interpolation abgeschétzt werden.)

Eine Kostenbewertung der im Rahmen des Engpassmanagements umzuschichtenden Energie kann an
dieser Stelle nicht vorgenommen werden, da die Vergiitung der einzelnen Mafinahmen derzeit noch

offen ist.
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Engpassmanagement [h/a]

_ . vollstindig teilweise Umschichtungsenergie
Zeitbereich | (Umschichtungsleistung | (Umschichtungsleistung GWh/
ca. 500 MW, nicht aus- <500 MW, [GWh/a]
reichend fiir (n-1)- ausreichend fiir (n-1)-
Sicherheit) Sicherheit)
Oktober 2001-
September 2002 648 1.592 686
mit zusitzlicher
Windeinspeisung 1.014 1.668 878
(Pins=1.700 MW)

Tabelle 3.4:  Umschichtungsenergie und Hdufigkeit von Engpassmanagementmafinahmen

3.2.4 Leitungsneubau Sudburgenland nach Kainachtal

Zur Entlastung der stark belasteten 220-kV-Nord-Siid-Verbindungen plant APG den Bau einer
380-kV-Doppelleitung von Siidburgenland nach Kainachtal. Bild 3.14 zeigt die Auswirkungen dieses
Leistungsneubaus auf die (n-1)-Belastung fiir den zuvor schon betrachteten Netzzustand am 16. Janner
2002 um 2:30 Uhr und die daraus abgeleiteten Belastungen bei maximaler Windeinspeisung fiir die
unterschiedlichen WEA-Ausbauszenarien. Die Belastungen nach Leitungsneubau sind hierbei in dunk-
len Linien, die als Vergleich angegebenen Werte bei heutiger Netzkonfiguration (vgl. Bild 3.9) in hel-

len Linien aufgetragen.

Die Untersuchungen zeigen, dass durch den 380-kV-Leitungsneubau die Belastung der Nord-Siid-
Engpisse deutlich reduziert werden kann. Hierbei konnen zwei entlastend wirkende Effekte unter-

schieden werden:

e Bereits fiir den Ausgangszustand ldsst sich die (n-1)-Belastung im Durchschnitt {iber alle drei
220-kV-Leitungen um iiber 30 Prozentpunkte senken, da die neue Leitung einen bedeutenden An-
teil an der Leistungsiibertragung in Nord-Siid-Richtung {ibernimmt. Fiir die im Ausgangszustand
am kritischsten Leitung von Wien Siidost nach Ternitz ergibe sich sogar eine Belastungsreduktion

von mehr als 50 Prozentpunkten.

e Bei zusitzlicher Windenergieeinspeisung verstérkt sich der Entlastungseffekt noch; so betragt im
Maximalszenario (232) die Differenz der durchschnittlichen Belastungen mit und ohne zusétzlicher
380-kV-Leitung ca. 45 % der (n-1)-sicher iibertragbaren Leistung. Der Grund hierfiir liegt darin,
dass die ins Netz eingespeiste Windenergie teilweise durch die neue Leitung tibertragen wiirde, so

dass die 220-kV-Leitungen nur noch einen geringeren Anteil transportieren miissten. Zur Verdeut-
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lichung ist in Tabelle 3.4 dargestellt, um welchen Betrag sich die Belastung der 220-kV-Leitungen
durch eine angenommene WEA-Einspeisung von jeweils 100 MW in unterschiedlichen Regionen
erhdhen wiirde. So fiihrt eine zusétzliche Windeinspeisung im Burgenland auf der 220-kV-
Engpassleitung von Wien Siidost nach Ternitz statt der bisherigen Belastungszunahme von 4,44 %
pro 100 MW zusétzlicher Windeinspeisung nach erfolgtem Leitungsneubau nur noch zu einer Er-

hohung von 3,48 % der thermischen Grenzleistung im (n-1)-Fall. Die Auswirkung zusétzlicher

Windeinspeisung wiirden sich somit um tiber 20 % verringern.
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Bild 3.14: Auswirkung des Neubaus der 380-kV-Leitung Siidburgenland-Kainachtal auf die Be-
lastung der drei kritischen Nord-Siid-Leitungen fiir unterschiedliche WEA-

Ausbauszenarien (obere Kurven: heutige Netzkonfiguration, untere Kurven: nach Lei-

tungsneubau)

Durch den Zubau der Leitung verschiebt sich zudem die Belastungssituation zwischen den Engpasslei-
tungen deutlich. Die Leitung von Wien Siidost nach Ternitz ist bisher am hdchsten ausgelastet, wiirde
jedoch durch die neue 380-kV-Leitung auch am stérksten entlastet. Aufgrund des verhéltnismaBig
geringen Entlastungseffektes auf die westlichste Leitung von St.Peter nach Salzach wére diese nach
dem Leitungsneubau die am stérksten ausgelastete 220-kV-Leitung. Eine zusétzliche Entlastung dieser

Leitung konnte ggf. durch einen verdnderten Einsatz der Schréigregeltransformatoren oder auch durch
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den ebenfalls geplanten Ersatzneubau der Leitung St.Peter-Salzach und weiter iiber Pongau nach Tau-

ern als 380-kV-Leitung erreicht werden; dies war jedoch nicht Gegenstand unserer Untersuchungen.

Region der WEA-Einspeisung

Burgenland Waldviertel Brucker Weinviertel
Becken

Mehrbelastung im (n-1)-Fall in % der thermischen Grenzleistung
bei jeweils 100 MW zusitzlicher WEA-Einspeisung

ohne 380-kV-Leitung Siidburgenland-Kainachtal

220-kV-
Leitung

Wien SO—

) 4,44 2,39 4,98 3,35
Ternitz

Ernsthofen —

Weissenbach 121 2,20 1,13 1,81

St.Peter—

Salzach 1,35 1,59 1,34 1,49

mit 380-kV-Leitung Siidburgenland-Kainachtal

220-kV-
Leitung

Wien SO—

Ternitz 3,48 1,46 4,06 2,51

Ernsthofen —

Weissenbach 0,54 1,59 0,47 1,21

St.Peter—

Salzach 1,01 1,49 1,01 1,18

Tabelle 3.5:  Mehrbelastung der kritischen 220-kV-Nord-Siid-Leitungen durch WEA-Einspeisung

Als Ergebnis der Analyse lést sich festhalten, dass die bestehenden Nord-Siid-Engpésse durch den
Neubau der 380-kV-Doppelleitung von Siidburgenland nach Kainachtal deutlich entlastet wiirden. Die
Entlastung entspricht im Durchschnitt der Mehrbelastung durch volle Windenergieeinspeisung bei
maximalem WEA-Ausbau, so dass eine weitere Verschirfung der bereits heute kritischen Belastungs-
zustinde vermieden wiirde. Zwar wére im ,,Worst Case® ein (n-1)-sicherer Netzbetrieb auch weiterhin

durch Engpassmanagement allein mittels thermischer Kraftwerke nicht zu erreichen. Aufgrund der
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dauerhaft verfiigbaren Leitungskapazitét bei gleichzeitig schwankendem Winddargebot wiirden derart

kritische Situationen jedoch insgesamt deutlich seltener und die mittels Engpassmanagement umzu-

schichtende Energie somit geringer.

3.3 Fazit

Aus den hier durchfiihrten Untersuchungen koénnen folgende Schlussfolgerungen gezogen werden:

Die Kosten, die in der Hochspannungsebene durch notwendige Ausbaumalnahmen verursacht
werden, liegen im Burgenland mit ca. 50.000 € pro MW zugebauter WEA-Leistung deutlich unter
denen im Weinviertel und Brucker Becken (ca. 100.000 €/MW). Der Grund hierfiir liegt in der
Konzentration der Windeinspeisung auf der Parndorfer Platte und der rdumlichen Néhe zum
néchstgelegenen H6S-Umspannwerk in Neusiedl. Fiir das Waldviertel und die nur in geringerem
Umfang betroffenen ilibrigen Bundeslédnder wird erwartet, dass die Windenergie ohne nennenswer-

ten Ausbau in die bestehenden Netze integriert werden kann.

Die drei Nord-Siid-Engpésse im 220-kV-Netz der APG sind bereit heute ausgesprochen stark be-
lastet. Zeitweise ist trotz des Einsatzes von EngpassmanagementmalBnahmen kein (n-1)-sicherer

Netzbetrieb moglich.

Durch zusitzliche Windenergieeinspeisung verschérft sich diese Problematik deutlich. Die Zeit,
wihrend derer ein Engpassmanagement unter Einsatz aller thermischen Kraftwerke nicht mehr aus-
reichend ist, erhoht sich bei maximalem WEA-Ausbau um mehr als 50 %. Die Integration hoher
WEA-Leistungen kann bei derzeitiger Netzkonfiguration nur durch zusétzliche Engpassmanage-
mentmaBnahmen, d. h. durch weitere Reduktion von Einspeiseleistungen im Norden Osterreichs,

beherrscht werden.

Durch den Bau der geplanten 380-kV-Doppelleitung von Siidburgenland nach Kainachtal kénnen
diese zusitzlichen Engpassmanagementmaf3nahmen weitgehend vermieden werden. Zwar wére bei
maximalem WEA-Ausbau ein (n-1)-sicherer Netzbetrieb dhnlich wie heute durch Engpassmana-
gement allein mittels thermischer Kraftwerke nicht in jedem Zeitpunkt zu erreichen. Jedoch wiir-
den kritische Situationen insgesamt deutlich seltener und die mittels Engpassmanagement umzu-

schichtende Energie — und damit auch die hierbei anfallenden Kosten — somit geringer.
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4 Bedarf an Regelleistung und -energie

4.1 Qualitativer Einfluss der Windenergieeinspeisung auf die Regel-

leistung

4.1.1 Sekundenreserve

Aufgabe der Sekundenreserve ist die Gewdhrleistung der Betriebssicherheit des Verbundsystems
durch Vermeidung unzuldssig groer Abweichungen der Netzfrequenz vom Sollwert bei unerwarteter
Storung des Leistungsgleichgewichtes zwischen Erzeugung und Verbrauch [10]. Diese im Zeitbereich
bis zu wenigen Minuten wirksame Reserve wird aufgrund der UCTE-weit einheitlichen Netzfrequenz
gemeinsam von allen Ubertragungsnetzbetreibern (UNB) anteilig bereitgestellt. Die Hohe der derzeit
im UCTE-Verbund vorgehaltenen Sekundenreserve von 3.000 MW orientiert sich an dem gleichzeiti-

gen Ausfall zweier Grenzleistungsblocke thermischer Kraftwerke.

Da die im Betrachtungszeitraum dieser Studie erwartete WEA-Leistung in Osterreich mit maximal
1.700 MW deutlich unter dem Sekundenreservebemessungsfall liegt und somit sogar der vollkommen
fiktive Fall eines gleichzeitigen Ausfalls dieser Gesamtleistung problemlos beherrschbar wire, sind
erhohte Anforderungen an die Sekundenreserve durch die Osterreichische WEA-Entwicklung zumin-
dest fiir auf Osterreich beschriinkte Leistungsbilanzstdrungen, wie sie z. B. bei netzstérungs- und
sturmbedingten WEA-Abschaltungen vorliegen, auszuschlieBen. Ebenso sind wegen der im Vergleich
zu konventionellen Kraftwerken viel geringeren Einheitengrofe und geografischen Verteilung von
WEA kritische Leistungsstorungen im Zeitbereich der Sekundenreserve infolge verbundweiter darge-
botsbedingter Leistungsschwankungen und stochastisch unabhidngiger WEA-Einzelausfille unrealis-
tisch. Ein moglicher Ausloser fiir den plotzlichen Ausfall einer sehr groBen, den Sekundenreservebe-
messungsfall iiberschreitenden WEA-Leistung kann jedoch ein zu hoch eingestellter Ansprechwert des
WEA-Frequenzriickgangsschutzes sein, der bei Stérungen mit entsprechend hohem Frequenzeinbruch
zusétzlich eine automatische Netztrennung sdmtlicher WEA im Synchronverbund nach sich ziehen
wiirde. Diesem Problem wird jedoch bereits mit den ,,Technischen und organisatorischen Regeln*
(TOR) [11] begegnet, die mit 48 Hz einen entsprechend niedrigen und auch bei konventionellen

GroBkraftwerken [12] iiblichen Ansprechwert des Frequenzriickgangsschutzes fordern.

Ein prinzipiell moglicher Einfluss auf die Sekundenreserve kdnnte von der Windenergieeinspeisung
auBer durch Storungen des Leistungsgleichgewichts infolge plotzlicher Anderungen der WEA-

Leistungsabgabe auch durch die Reduktion der rotierenden Massen im Verbundsystem ausgehen. Die-
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ser Effekt tritt dann auf, wenn konventionelle Kraftwerke durch iiber Umrichter gekoppelte WEA, die
im Gegensatz zu direkt gekoppelten WEA keinen Beitrag zur synchron rotierenden Masse leisten,
verdrangt werden. Dies kann jedoch in nennenswertem Umfang zumindest flir den zeitlichen Betrach-
tungsbereich dieser Studie, in dem der erwartete WEA-Anteil im UCTE-Synchronverbund weiterhin
gering ist, ausgeschlossen werden. Ferner konnte diesem Problem in Anlehnung an vergleichbare Re-
gelungen von HGU-Verbindungen durch eine netzfrequenzabhiingige Regelung der WEA-Umrichter,
die bei plotzlichen Frequenzidnderungen die WEA-Rotationsenergie frequenzstabilisierend einsetzt,

prinzipiell begegnet werden.

Zusammenfassend ldsst sich festhalten, dass erhdhte Anforderungen an die Sekundenreserve infolge
der WEA-Entwicklung in Osterreich — entsprechende Parametrierung des WEA-Frequenzriickgangs-

schutzes vorausgesetzt — ausgeschlossen werden konnen.

4.1.2 Sekundarregelreserve

Der Regelzonenfiihrer ist fiir eine ausgeglichene Leistungsbilanz in seiner Regelzone verantwortlich
und hélt hierfiir in vertraglich verpflichteten Kraftwerken Sekundérregel- und Minutenreserve vor. Da
die Minutenreserve nur mit einer Vorlaufzeit von mindestens 10 Minuten aktivierbar ist, miissen alle
Storungen des Leistungsgleichgewichts innerhalb dieses Zeitbereichs von der Sekundirregelreserve
ausgeglichen werden. Dies betrifft fiir die derzeitige Situation in Osterreich ohne nennenswerten
WEA-Anteil im wesentlichen die Ausregelung von Lastschwankungen und Kraftwerksausfillen. Im
zukiinftigen Szenario mit deutlich hoherer Windenergieeinspeisung sind zuséitzlich deren Schwankun-

gen auszugleichen.

Erfahrungen in der Regelzone von E.ON Netz, wo Ende 2002 bereits rund 5.000 MW WEA-Leistung
installiert waren, zeigen, dass durch diese zusitzlichen Fluktuationen der WEA-Einspeisung keine
bzw. nur sehr geringe Zusatzanforderungen an die Sekundirregelreserve entstehen. Dieser WEA-
Anteil von 5.000 MW entspricht rund 25 % der E.ON-Hochstlast und liegt damit deutlich iiber dem
maximal erwarteten relativen WEA-Anteil in Osterreich, der bei 1700 MW WEA-Leistung nur knapp
20 % der Hochstlast entspriiche. Daher sind auch in Osterreich keine deutlich verinderten Anforderun-
gen an die Sekundirregelreserve zu erwarten. Untermauert wird dies durch Simulations-
Untersuchungen [13] an praxisnahen, dem 0Osterreichischen System grundsétzlich dhnlichen Modell-
systemen, bei denen bei vergleichbarer WEA-Durchdringung keine Zusatzanforderungen an die Se-

kundérregelreservehohe festgestellt werden konnten.
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Daher wird im folgenden ein fiir alle WEA-Zubauszenarien unverdnderter Sekundérregelreserve-

Bedarf heutiger Hohe angenommen.

4.1.3 Minutenreserve

Auch wenn die Sekundérregelreserve prinzipiell langerfristig eingesetzt werden kann, ist es aus tech-
nisch-wirtschaftlichen Uberlegungen notwendig, sie bei Strungen der Leistungsbilanz, die ldnger als
etwa 15 Minuten andauern und somit eine zeitgerechte Minutenreserveaktivierung zulassen, durch
Minutenreserve abzuldsen. Dies betrifft fiir den Fall ohne Windenergie wiederum Leistungsdefizite
infolge von Kraftwerksausfillen sowie langerzeitige (> 15 min) Abweichungen der Last von ihrem
Prognosewert. Da diese Prognosefehler positiv und negativ sein kdnnen, muss neben ,,positiver Re-

serve fiir Leistungsdefizite auch ,,negative” Reserve fiir Leistungsiiberschiisse vorgehalten werden.

Der vom Regelzonenfiihrer abzusichernde Ausgleichsleistungsbedarf fiir die Windenergieeinspeisung
ergibt sich hauptsidchlich aus der Abweichung der aktuellen WEA-Leistungsabgabe von dem auf
WEA-Leistungsprognosen des Vortags — an Sonn- und Montagen sowie nach Feiertagen auf Progno-
sen des vorhergehenden Werktags — basierenden Fahrplan, nach dem der betroffene Regelzonenfiihrer
die WEA-Leistung an die Stromhéindler innerhalb der Regelzone und — das Fehlen einer bundesweiten
Okobilanzgruppe vorausgesetzt — an die anderen Okobilanzgruppen weiterreicht. Netzstorungs- und
sturmbedingte WEA-Abschaltungen spielen wegen ihrer im Vergleich zu konventionellen Blockaus-
fillen und groflen Prognosefehlern viel geringeren Auftrittswahrscheinlichkeit nur eine untergeordnete

Rolle.

Dieser Ausgleichsbedarf kann aufgrund der relativ langsamen Leistungsidnderungen von WEA-
GroBkollektiven nahezu vollstéindig als Minutenreserve vorgehalten werden (Abschnitt 4.1.2). Erfah-
rungen von E.ON Netz zeigen sogar, dass ein Grofiteil der WEA-Leistungsschwankungen im Stun-
denbereich ablaufen und demzufolge durch eine langsamere Reserve ausgeglichen werden kdnnen
[14]. E.ON Netz hélt daher derzeit in vertraglich verpflichteten Kraftwerken nur zusétzliche Minuten-
reserve zum Ausgleich der WEA-Leistungsschwankungen bis zu einer Stunde und dariiber hinaus eine
ausschlieBlich fiir den Windausgleich genutzte ,,Stundenreserve vor, die mit einem Vorlauf von min-
destens einer Stunde abgerufen werden kann. Dabei ist vorteilhaft, dass als Stundenreserve auch lang-
same Dampfkraftwerke zur Reservebereitstellung genutzt und somit giinstigere Reservepreise erzielt
werden konnen. Nachteilig gegeniiber einer ausschlieflichen Vorhaltung von Minutenreserve ist je-
doch, dass die Stundenreserve nur zum Ausgleich von WEA-Leistungsprognosefehlern und nicht auch

fiir Lastprognosefehler und Kraftwerksausfille genutzt werden kann. Hierdurch ist die insgesamt vor-
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zuhaltende Reserve (Minuten- plus Stundenreserve) groBer als bei ausschlieBlicher Minuten-
reservevorhaltung. Ob eine solche kombinierte Minuten- und Stundenreservevorhaltung mit zuneh-
mender WEA-Einspeisung auch fiir Osterreich sinnvoll werden kdnnte, lisst sich ohne einen belastba-
ren Preis fiir Stundenreserve, fiir die es in Osterreich, aber auch im europiischen Ausland keinen offe-
nen Markt und damit auch keine Preiseinschitzung gibt, offensichtlich nicht beantworten. Allerdings
lisst sich aufgrund des hohen Anteils hydraulischer Erzeugungseinheiten in Osterreich, deren kurze
Zugriffszeiten einen Minutenreserveeinsatz problemlos zulassen und somit zu keinem Zusatzaufwand
im Vergleich zu einem Stundenreserveeinsatz fithren, erwarten, dass eine kombinierte Minuten- und

Stundenreservevorhaltung wegen des Reservemehrbedarfs eher kostenungiinstiger wére.

Die Hohe des WEA-Leistungsprognosefehlers und damit der WEA-bedingte Minutenreservebedarf
hdngen von den Auspragungen des WEA-Kollektivs (Windverhiltnisse, rdumliche Anordnung etc.)
und v. a. von dem eingesetzten Prognoseverfahren ab. Daher lassen sich bisherige Erfahrungen mit

WEA-Leistungsprognosen nur schwer auf die erwartete Situation in Osterreich iibertragen.

Die besten Ergebnisse bei der hier relevanten Tagesprognose der WEA-Einspeisung liefern auf meteo-
rologischen Vorhersagen basierende Verfahren, wie sie z. B. bei E.ON Netz und Eltra, dem westdéani-
schen UNB, eingesetzt werden. Die mit solchen Verfahren erzielbare Prognosegiite zeigt Bild 4.1 bei-
spielhaft anhand der Wahrscheinlichkeitsdichte des Prognosefehlers fiir die 2001 in der E.ON-
Regelzone installierten WEA. Der Prognosefehler ist im Jahresmittel ndherungsweise symmetrisch,
normalverteilt und weist eine Standardabweichung o, von rund 12 % bezogen auf die installierte
WEA-Leistung Pwgainse auf. Je nach Prognosehohe ergeben sich deutlich vom Jahresmittel abwei-
chende Verteilungen, wie in Bild 4.1 beispielhaft fiir den Fall sehr hoher bzw. niedriger Prognose zu
ersehen. Im Allgemeinen steigt dabei mit zunehmender (abnehmender) Prognosehohe die Wahrschein-
lichkeit fiir Uberschitzungen (Unterschitzungen) der WEA-Leistungsabgabe. Die aus Bild 4.1 ersicht-
lichen Maximalwerte des Prognosefehlers von rund 50 % entspriachen bei der im Betrachtungszeit-
raum dieses Gutachtens erwarteten WEA-Leistung von bis zu 1.700 MW rund 850 MW und ldgen
damit um Faktoren iiber der derzeit in der APG-Regelzone vorgehaltenen Minutenreserve, was den

groflen Einfluss der WEA-Einspeisung auf den Ausgleichsbedarf nochmals verdeutlicht.

Diese Prognosegenauigkeit wird in Osterreich aufgrund der erwarteten hdheren riumlichen WEA-
Konzentration und der somit geringeren VergleichmiBigung der WEA-FEinspeisung, aber auch wegen
der erst noch aufzubauenden Erfahrung mit WEA-Leistungsprognosen im Betrachtungszeitraum die-
ser Studie sicherlich nur schwer zu erreichen sein. Dies gilt insbesondere, da die Prognose fiir Sonntag
und Montag bzw. iiber Feiertage hinweg mit der Festlegung der Fahrpldne am jeweils vorhergehenden

Werktag erstellt werden und somit sogar 2 bzw. 3 Tage vorausschauen muss. Daher stellt eine Stan-
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dardabweichung von 12 % fiir diese Untersuchungen eine Abschétzung der Prognosegiite nach unten
dar.

30
%
Pr
20
PProg <10 % PWEA,inst
i Pprog > 90 % Pweaingt Jahresmittel (Ger = 12 % Pwea inst)
10 |
0 T T T T i T T T T |
-50 -40 -30 -20 -10 0 10 20 30 % 50
Leistungsiiberschitzung (Defizit) €——— Leistungsunterschitzung (Uberschuss)
AP/ PWEA,inst >
Bild 4.1: Wahrscheinlichkeitsverteilungen Pr (AP) des Tagesprognosefehlers der Windenergie-

einspeisung im Jahresmittel und fiir hohe bzw. niedrige Prognosen Pp,,s (E.ON Netz,
2001, PWEA,inst =3.500 MVV)

Dass die Prognosegiite bei Einsatz anderer Verfahren und bei kleinen WEA-Kollektiven ungenauer
sein kann, zeigt die WEA-Leistungsprognose der Burgenldndischen Elektrizititswirtschafts-
Aktiengesellschaft (BEWAGQG), die im Mittel einen Prognosefehler von rund 25 % der installierten
WEA-Leistung aufweist. Hierbei muss jedoch beachtet werden, dass die installierte Leistung des be-
trachteten WEA-Kollektivs im betrachteten Zeitraum mit rund 20 MW sehr klein und damit die relati-
ve Volatilitdt der WEA-Einspeisung sehr grof3 war, so dass diese Prognosegiite fiir die bis 2008 erwar-
teten um Grofenordnungen hoheren WEA-Leistungen sicherlich leicht zu {ibertreffen sein diirfte. Dies
gilt insbesondere, da fiir grolere WEA-Kollektive bereits mit Trivialprognosen (Prognose = Erwar-
tungswert) Prognosegenauigkeiten mit einer Standardabweichung im Bereich von 20 % der installier-
ten Leistung erzielt werden konnen [40]. Wegen ihres auf dem Erwartungswert der WEA-Einspeisung
basierenden Ansatzes ist die Prognosegiite dieser Trivialprognose unabhéngig vom Prognosehorizont

und demnach auch fiir die freitags zu erstellende Prognose fiir Sonn- und Montag erzielbar. Daher
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wird fiir die folgenden Untersuchungen davon ausgegangen, dass im Mittel .. =20 % in Osterreich

bis 2008 nicht tiberschritten wird.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass infolge der groflen Fehler der WEA-Leistungsprognose
ein deutlich erhdhter positiver wie negativer Minutenreservebedarf zu erwarten ist. Dessen Quantifi-
zierung in Abhingigkeit von der in Osterreich installierten WEA-Leistung und dem WEA-
Leistungsprognosefehler, dessen plausible Bandbreite mit einer Standardabweichung von 12 % bis
20 % eingegrenzt werden kann, ist daher ein wesentlicher Untersuchungspunkt der vorliegenden Stu-

die.

4.2 Reservebemessung und -preis in der APG-Regelzone

Die weiteren Betrachtungen beschrinken sich auf die APG-Regelzone, da dort der Grofteil der in
Osterreich geplanten WEA-Leistung erwartet wird.

Die derzeit in der APG-Regelzone vorgehaltene Sekundérregelreserve betrdgt in Anlehnung an die
UCTE-Empfehlung [10] £ 180 MW. Dariiber hinaus wird zur Abdeckung des grofiten Blockausfalls

von 400 MW eine kurzfristig aktivierbare positive Reserve von 220 MW vorgehalten.

Die zum Ausgleich von Bilanzgruppen-Leistungsabweichungen in der APG-Regelzone die Sekundér-
regelreserve ablosende bzw. unterstiitzende Minutenreserve wird auf dem von der APCS Power Clea-
ring and Settlement AG verwalteten Ausgleichsenergiemarkt gehandelt. Da ein ausreichendes Ange-
bot an Minutenreserve im tiglichen Bieterverfahren nicht sichergestellt ist, werden fiir einen bestimm-
ten Zeitraum, zur Zeit im Monatszyklus, sogenannte Marketmaker verpflichtet, auf dem Ausgleichs-
energiemarkt eine gewisse Leistung anzubieten. Diese iiber Marketmaker in Summe gesicherte Minu-

tenreserve betrdgt zum Zeitpunkt der Untersuchungen, im Mai 2003, etwa £100 MW.

Fiir die Vorhaltung der Minutenreserve erhalten die Marketmaker einen Leistungspreis, der 2002 im
Mittel bei rund 11 €/MW je Stunde fiir positive Reserve und bei rund 6 €/ MW je Stunde fiir negative
Reserve lag (Bild 4.2).

Der Abruf der Minutenreserve im Bedarfsfall erfolgt nach Hohe des angebotenen Energiepreises (Me-
rit Order List). Die Vergiitung fiir die vom Anbieter gelieferte Energie (positive Reserve) bzw. die
Kosten fiir die vom Anbieter bezogene Energie (negative Reserve) variieren je nach Bieterverhalten

deutlich und lagen im Jahr 2002 im Mittel bei etwa 32 €/ MWh bzw. 8 € MWh (Bild 4.3, Bild 4.4).
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Bild 4.2: Leistungspreis LP fiir Minutenreservevorhaltung durch Marketmaker im Jahr 2002
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Bild 4.3: Wahrscheinlichkeitsverteilung des an die Anbieter vergiiteten Arbeitspreises AP fiir

positive Minutenreserve im Jahr 2002

Die sogar in einem Jahreszeitraum auftretenden erheblichen Schwankungen von Leistungs- und Ar-
beitspreis der Minutenreserve deuten an, wie schwer die zukiinftige Preisentwicklung abzuschitzen
ist. Dies gilt insbesondere, wenn grundsétzliche Randbedingungen des Reservemarktes gedndert wer-
den, wie es z. B. bei einer Erweiterung des Osterreichischen Ausgleichsenergiemarktes der Fall wire.

Diese liefle aufgrund des z. B. zur Zeit noch vielfach hoheren Preisniveaus in Deutschland auch einen
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Preisanstieg in Osterreich erwarten; in welcher Hohe und fiir welche Dauer dies geschihe, ist jedoch
kaum abzusehen. Daher kann das Preisniveau 2002 nur als Orientierung fiir zukiinftige Preise dienen;
deren sichere Eingrenzung ist — wie z. B. auch die sicherlich nicht vorhersagbaren Entwicklungen der

letzten Monate auf dem deutschen Regelenergiemarkt zeigen — nicht moglich.

30

Ap €/MWh

Jahresmittel

10

-10

Bild 4.4: Wahrscheinlichkeitsverteilung des von den Anbietern zu entrichtenden Arbeitspreises

AP fiir negative Minutenreserve im Jahr 2002

4.3 Untersuchungsablauf

Als Ausgangspunkt werden fiir den Fall ohne nennenswerte Windenergieeinspeisung und mit Reser-
vebemessung entsprechend heutiger APG-Praxis mit dem im folgenden Kapitel ndher beschriebenen
Simulationsverfahren [13] Referenzniveaus fiir die Wahrscheinlichkeit eines Leistungsdefizits (Prp rer)
bzw. -liberschusses (Pry ) in der APG-Regelzone infolge unzureichender positiver bzw. negativer

Reserve ermittelt (Bild 4.5).

Anschlieend wird der erwartete WEA-Leistungszuwachs in verschiedenen Zubauszenarien abgebil-
det und die jeweils zur Einhaltung obiger Referenzniveaus notwendige Reserve bestimmt. Fiir die

monetdre Bewertung wichtiges Zusatzergebnis dieser Berechnungen ist die eingesetzte Reserveener-

gie.
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Systemdaten Simulation Prp et Reserve-
. ' Leistungspreis =
Ohne WEA Systembetrieb Pr res Arbeitfplrjeis ' Variation
\Reservepreis
Notwendige Kosten fiir
A4 Reserveleistung Reservehaltung/
Systemdaten Simulation Reserveenergie Reserveeinsatz
WEA-Zubau Systembetrieb - ; v
Ausgleichsenergie Kosten fiir
3 Oko-BG Oko-BGV-
: andere BG Ausgleichsenergie
___________Variation Prognosegite i
Bild 4.5: Prinzipieller Untersuchungsablauf

Wegen der geringen Erfahrung mit Prognosen der Leistungsabgabe groler WEA-Kollektive wird der
Einfluss der Prognosegiite durch folgende Annahmen zur Standardabweichung des Prognosefehlers
G Untersucht. Gemdl den Ausfiihrungen in Kapitel 4.1.3 stellt 6, = 12 % Pwga inst im Betrachtungs-
zeitraum der Studie eine untere Grenze dar. Zum Aufzeigen des Einflusses moglicherweise langfristig
deutlich verbesserter Prognoseverfahren wird in Abstimmung mit E-Control zusétzlich eine Variante
Gerr = 7 % Pwea ing untersucht. Die obere Grenze wird mit Ge, = 20 % Pwea inse abgeschétzt, eine mittlere

Variante unterstellt 6., = 16 % Pweaims (vgl. Kapitel 4.1.3).

AbschlieBend wird zur Ermittlung der WEA-bedingten Reservezusatzkosten die erforderliche positive
wie negative Reserveleistung und -energie mit ihrem Leistungs- und Arbeitspreis monetir bewertet.
Dabei werden zum einen das mittlere Preisniveau des APCS-Ausgleichsenergiemarktes 2002 und zur
Abbildung eines infolge des zunehmenden Reservebedarfs evtl. steigenden Preises beispielhaft die
Maximalwerte des letzten Jahres zugrunde gelegt. Die so ermittelten Reservezusatzkosten entsprechen
den Kosten, die fiir die Beschaffung des infolge der WEA-Integration entstehenden Mehrbedarfs von
Minutenreserveleistung und -energie entstehen. Sie sind nicht identisch mit den durch den Oko-BGV
zu tragenden Ausgleichsenergiekosten, die sich nach heutiger Praxis aus der Umlage der gesamten
Aufwendungen fiir Minutenreservebeschaffung, ungewolltem Austausch und Sekundérenergie auf die
BGYV entsprechend ihrer jeweils benodtigten Ausgleichsenergie ergeben [41]. (Die Aufwendungen fiir
Minutenreserve, insbesondere die an die Marketmaker zu zahlenden Leistungskosten, dominieren
diese Gesamtaufwendungen.) Daher wird zur Bestimmung der in dieser Studie im Vordergrund ste-
henden finanziellen Belastungen des Oko-BGV iiber die im Rahmen der Betriebssimulation errechne-
ten Ausgleichsenergien der Oko-Bilanzgruppe einerseits und der restlichen Bilanzgruppen andererseits

der auf den Oko-BGV entfallende Kostenanteil ermittelt.
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Zur begrifflichen Unterscheidung werden im folgenden die Kosten fiir die Beschaffung von Minuten-
reserveleistung und -energie als (Minuten-)Reservekosten, die von den BGV zu zahlenden Betriage fiir
den Bezug von positiver bzw. negativer Ausgleichsenergie als Kosten fiir BGV-Ausgleichsenergie und
die gesamten Aufwendungen fiir Minutenreservebeschaffung, Sekundarenergie und ungewolltem Aus-

tausch als Gesamtaufwendungen fiir Regelenergie bezeichnet.

4.4 Verfahren zur Betriebssimulation

Der notwendige Minutenreservebedarf in der APG-Regelzone zur Aufrechterhaltung eines vorgegebe-
nen Qualitdtsniveaus wird iiber eine Monte-Carlo-Simulation der den Reservebedarf bestimmenden
Einflussfaktoren, d. h. dem Last- (APy ) und WEA-Leistungsprognosefehler (APwga) sowie dem Aus-
fallverhalten der konventionellen Kraftwerke (APkw), bestimmt. Das Ubertragungsnetz wird dabei auf
einen Bilanzknoten reduziert. Die zufallsgesteuerte Jahressimulation im At-Raster wird bis zur Kon-
vergenz der gesuchten Verteilungen der Leistungsdefizite Pp und -iiberschiisse Py wiederholt (Bild
4.6). Das hierbei verwendete Stundenraster hat sich in vorhergehenden Untersuchungen als ausrei-

chend genau erwiesen [13].

Eingangsdaten Betriebssimulation (At =1 h) Ergebnisse
Last- Kraftwerks-ausfille
Kraftwerksdaten Prognosefehler Verteilung Ppy
) ) APLast APKW Deﬁzit-/Uber-
WEA-Einspeisung schusswahrsch.
Ppuy $
Last Pos./neg. Reserve-
leistung/-energie
Reserve.vorgaben/ APyis Py BGV-Ausgleichs-
Z\W' -Niveau WEA-Leistungs- UNB-Reserve- energie
Prognosefehler einsatz =
Bild 4.6: Ablaufprinzip der Betriebssimulation

Aus den Verteilungen von Pp und Py lsst sich bei vorgegebener Defizit- bzw. Uberschusswahrschein-
lichkeit unmittelbar die erforderliche Reserve Pr oder umgekehrt bei vorgegebener Reserve die resul-
tierende Defizit-/Uberschusswahrscheinlichkeit ermitteln. Diese Reserve stellt jedoch die Summe aus
Sekundérregel- und Minutenreserve dar, so dass deren jeweiliger Anteil noch zu bestimmen ist. Ent-

sprechend den Ausfithrungen in Abschnitt 4.1.2 wird unterstellt, dass der Sekundirregelreservebedarf
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unabhingig von der Windenergieeinspeisung und somit aus der bisherigen APG-Betriebspraxis liber-

tragbar ist.

Zusatzergebnis fiir die Bestimmung der Kosten fiir die Oko-BGV-Ausgleichsenergie sind die in der
Okobilanzgruppe (WEA-Leistungsprognosefehler) bzw. den anderen Bilanzgruppen (Lastprognose-
fehler und Kraftwerkausfall) bendtigte Ausgleichsenergien.

Als weitere Modellannahmen sind zu vermerken:

e Der nach evtl. Nachregelungen der Bilanzgruppenverantwortlichen verbleibende und fiir die Minu-
tenreserve relevante Anteil des Lastprognosefehlers wird als normalverteilt mit einer von der Last-
hohe Pr.y im jeweiligen Stundenintervall abhdngenden Standardabweichung von Geypase = 2,0 %
PL.st nachgebildet. Dieser Wert lésst sich aus dem von APCS verdffentlichten (groBteils) durch den

Lastprognosefehler bedingten Minutenreserveeinsatz ableiten.

o Die Verteilung des WEA-Leistungsprognosefehlers wird {iber eine Normalverteilung mit einer
Standardabweichung von 7 %, 12 %, 16 % bzw. 20 % der installierten WEA-Leistung modelliert
(vgl. Abschnitt 4.3).

e Das Betriebsverhalten der thermischen Kraftwerksblocke wird durch das in Bild 4.7 dargestellte 5-
Zustands-Modell beschrieben. Hiernach kann der ungestorte Kraftwerksblock im Zustand ,,stehen-
de Reserve™ (Block auller Betrieb, aber startbereit), ,,Start™ oder ,,ungestorter Betrieb® sein. Die
Ubergiinge zwischen diesen Zustinden sind determiniert, d. h. durch die Annahmen zum Kraft-
werkseinsatz vorgegeben. Die Uberginge zum ,,Aus-Zustand* (Block auBer Betrieb infolge Sto-
rung) oder ,,gestorten Betrieb™ (Betrieb mit verminderter Leistung infolge Stérung) erfolgen hinge-
gen stochastisch. Dabei werden der Ubergang von ,,Start* in den ,,Aus-Zustand* durch die Wahr-
scheinlichkeit fiir einen Startversager, die anderen Uberginge durch Wahrscheinlichkeitsverteilun-
gen der Zustandsdauern und durch Zustands-Ubergangsraten beschrieben. Da dieses Modell Anga-
ben zum Kraftwerkseinsatz erfordert, der jedoch im deregulierten européischen Strommarkt, insbe-
sondere bei weiterer Zunahme der Windenergieeinspeisung nicht vorherzusehen ist, werden fiir die
hier betrachteten Kraftwerke innerhalb der APG-Regelzone ihrem Einsatz als Grund-, Mittel- und

Spitzenlastkraftwerke entsprechend typische Einsatzschemata angenommen.

e Hydraulische Kraftwerke werden als hundertprozentig zuverldssig angesehen.
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,,stehende* Reserve

Normalzustand Start
: ungestorter Betrieb
: gestorter Betrieb
Aus-Zustand
. zufilliger Ubergang
Storungszustand planmiBiger Ubergang
Bild 4.7: S-Zustandsmodell thermischer Krafiwerke

4.5 Untersuchungsergebnisse

4.5.1 Minutenreserveleistung

Aufgrund des angenommenen symmetrischen WEA-Leistungsprognosefehlers und des flir positive
wie negative Minutenreserve dhnlichen Ausgangsbedarfs ohne WEA ist der Einfluss der WEA-
bedingten Prognoseunsicherheiten auf die positive und negative Minutenreserve sehr &hnlich (Bild
4.8, Bild 4.9). Der Verlauf des Reservebedarfs in Abhéngigkeit von der installierten WEA-Leistung
lasst sich qualitativ in drei Bereiche unterteilen. Bis zu einer installierten WEA-Leistung von je nach
Prognosegiite rund 200 MW bis 500 MW steigt der Reservebedarf zunichst nur wenig an, da er noch
von Lastprognosefehler und Kraftwerksausfallgeschehen dominiert wird. In diesem Bereich hat auch
die Prognosegiite fiir die Windenergieeinspeisung nur einen sehr geringen Einfluss. Bei sehr hohem
WEA-Anteil hingegen, je nach Prognosegiite ab WEA-Leistungen von ca. 600 MW bis 1000 MW, ist
der WEA-Leistungsprognosefehler dominant, so dass der Reservebedarf niherungsweise linear mit
einer Steigung von rund 200 MW (Ger =7 % Pwrainst) bis 600 MW (e = 20 % Pweainst) j€ GW zu-
sitzlich installierter WEA-Leistung ansteigt. In dem mittleren Ubergangsbereich erreicht —und iiber-
steigt schlieBlich — der WEA-Leistungsprognosefehler die Groenordnung des herkémmlichen Reser-
vebedarfs, so dass sich der Reserveanstieg dem linearen Verlauf bei hohem WEA-Anteil anndhert. Bei
einem fiir den Betrachtungszeitraum dieser Studie angenommenen WEA-Endausbau von ca. 700 MW
(Minimalszenario, vgl. Abschnitt 2.5) steigt der Reservebedarf — stark abhingig vom unterstellten
Prognosefehler — um rund 30 MW bis 250 MW. Ein Ausbau auf 1700 MW (Maximalszenario) wiirde
sogar einen WEA-bedingten Zusatzbedarf von grob iiberschligig 200 MW bis 800 MW verursachen.
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erwartete WEA-Leistung
F

1000 < Gerr [PwEA inst]
20 %
7 16 %
P MW 12 %)/
7 % /
600 -~
200 - //

PpMR,o.WEA
O T T T T T T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800
Pweajinss —P
Bild 4.8: Positiver Minutenreservebedarf P,y in Abhdngigkeit von der installierten WEA-

Leistung und Prognosegiite (Pyyro.wea: positiver Reservebedarf ohne WEA)

erwartete WEA-Leistung

1000 < >
T Gerr [PWEA,inst]
: 16 % /
Py MW 12%
o /
200
P
nMR 0. WEA

0 T T T T T T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800

Pweaint —P

Bild 4.9: Negativer Minutenreservebedarf P, in Abhdngigkeit von der installierten WEA-

Leistung und Prognosegiite (Puyr .o wea: negativer Reservebedarf ohne WEA)
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4.5.2 Minutenreserveenergie

Da die eingesetzte Reserveenergie im wesentlichen von den gleichen Faktoren bestimmt wird wie die
Reserveleistung, ergeben sich qualitativ dhnliche Zusammenhinge. Wiederum ist — fiir positive und
negative Reserve nahezu identisch — ein deutlicher Einfluss von G, und mit zunehmender WEA-
Leistung ein starker Anstieg zu erkennen. So steigen die eingesetzte positive wie negative Reserve-
energie fiir den erwarteten WEA-Minimalausbau von 700 MW um rund 50 GWh/a (o, = 7 %) bzw.
250 GWh/a (o = 20 %) und fiir den erwarteten WEA-Maximalausbau von 1700 MW um rund 200
GWh/a (oer = 7 %) bzw. 900 GWh/a (o, = 20 %) gegeniiber dem Fall ohne Windenergie.

1000 < erwartete WEA-Leistung

i g
Gerr [P WEA,inst]
20 %
GWh 16 %
WpMR 12 % /
T /

600 -~
/
-

. _——
Wv

pPMR,0.WEA
O T T T I I T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800
Pweaint —P
Bild 4.10: Jihrliche positive Minutenreserveenergie Wy in Abhdngigkeit von der installierten

WEA-Leistung und Prognosegiite (W,ur o.wea: positive Minutenreserveenergie ohne

WEA)
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tete WEA-Leistun
T 1000 < erwartete ung

Gerr [PWEA,inst]
20 %
16 %
Wz GW
MR YT 12 %
7 % /
600 //

0 T T T T T T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800
Pweajins —P
Bild4.11: Jahrliche negative Minutenreserveenergie W,y in Abhdingigkeit von der installierten

WEA-Leistung und Prognosegiite (W,yr o.wea: negative Minutenreserveenergie ohne

WEA)

4.5.3 Kosten fiir Minutenreservevorhaltung und -einsatz

Gemal den Ausfiihrungen in Kapitel 4.3 wird zur monetiaren Bewertung von Minutenreservevorhal-
tung und -einsatz zunéchst das derzeitige mittlere Preisniveau auf dem APCS-Ausgleichsenergiemarkt

zugrunde gelegt (Tabelle 4.1).

Positive Minutenreserve Negative Minutenreserve
Leistungspreis Arbeitspreis Leistungspreis Arbeitspreis
in €/MW pro h in €/MWh in € MW pro h in € MWh

11 32 6 8’

Tabelle 4.1:  Gemittelte Ergebnisse der APCS-Ausschreibung fiir Minutenreserve im Jahr 2002

’  Dieser Preis ist vom Ausgleichsenergie-Anbieter fiir die bezogene Energie zu entrichten.
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Durch Wichtung der positiven und negativen Reserveleistung (Bild 4.8 und Bild 4.9) bzw. -energie
(Bild 4.10 und Bild 4.11) mit dem jeweiligen Leistungs- bzw. Arbeitspreis ergeben sich in Summe die
in Bild 4.12 dargestellten, durch den WEA-Zubau bedingten zusatzlichen jahrlichen Minutenreserve-
kosten. Deren qualitativer Verlauf in Abhingigkeit von der installierten WEA-Leistung dhnelt dem
WEA-bedingten Reserveanstieg in Bild 4.8 und Bild 4.9, da die hierzu iiber den Leistungspreis pro-
portionalen Leistungskosten, v. a. fiir positive Reserve die Gesamtkosten dominieren, wie Bild 4.13
beispielhaft fiir den Fall mittlerer Prognosegiite zeigt. Daher ergibt sich wie bei der Reserveleistung
eine fiir die unterschiedlichen WEA-Ausbauszenarien und Prognosegiiten grole Ergebnisbandbreite.
So liegen die WEA-bedingten Reservezusatzkosten im Fall eines WEA-Ausbaus von 700 MW je nach
angenommener Prognosegiite zwischen grob iiberschlidgig 5 Mio. €/a bis 40 Mio. €/a und im Fall des
Maximalausbaus auf 1700 MW mit rund 30 Mio. €/a bis 140 Mio. €/a bei etwa dem Drei- bis Fiinffa-
chen des Minimalszenarios. Bei hohen WEA-Leistungen ab rund 1000 MW steigen diese Kosten fiir
alle Prognosegiiten nidherungsweise linear mit Gradienten von grob iiberschldgig 30.000 €/a (G =

7 %) bis 100.000 €/a (cer = 20 %) je MW installierter WEA-Leistung.

erwartete WEA-Leistung

< >
150 Oerr [PWEA,inst] /
N 20 % ’
Mio. € Oko-BGY 16 ;%)
k| ] ----- Kur 12 %
7% o
100
50
0 T T T T T T 1
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800
Pweains —P
Bild 4.12: Jahrliche WEA bedingte Minutenreservezusatzkosten Kyg und jihrliche Kosten fiir

Oko-BG V-Ausgleichsenergie Kepopy in Abhdngigkeit von der installierten WEA-
Leistung und Prognosegiite (mittlere Regelenergiemarktpreise, Gesamtaufwendungen

fiir Regelenergie ohne WEA ~ 20 Mio. €/a)
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Durch Umlage der Gesamtaufwendungen fiir Regelenergie (WEA-bedingte Reservezusatzkosten nach
Bild 4.12 zzgl. der Gesamtaufwendungen fiir Regelenergie ohne WEA von rund 20 Mio. €) auf die
bendtigten Ausgleichsenergien der verschiedenen Bilanzgruppen erhélt man die durch den Oko-BGV
zu tragenden Kosten (Abschnitt 4.3). Diese Kosten sind den zuvor ermittelten Reservezusatzkosten
sehr dhnlich und weichen von diesen auch im ungiinstigsten Fall um weniger als 10 % bzw. 10 Mio.
€/a ab, was sich offensichtlich in einer sehr guten Korrelation von WEA-bedingten Minutenreserve-
kosten und WEA-bedingter Ausgleichsenergie begriindet. Bei durchgingig etwas hoherem Niveau
liegen diese Kosten fiir den Oko-BGV je nach Prognosegiite und WEA-Ausbau in einem Bereich von
wiederum rund 5 Mio. €/a (Cer=7%, Pwpaine =700 MW) bis 40 Mio. €/a (Cer=20 %,
Pweainst = 700 MW) bzw. rund 30 Mio. €/a (Ger =7 %, Pweainst= 1700 MW) bis 150 Mio. €/a
(Cerr = 20 %, PwEeaint = 1700 MW).

erwartete WEA-Leistung

T 120 < o —
Mio.
I<MR
80
60
40
20
O I T T T T T T T T
0 200 400 600 800 1000 1200 1400 MW 1800
Pweainst —
Bild 4.13: Anteile von positiven Kp, und negativen Kp, Leistungskosten sowie dem Saldo von

positiven und negativen Arbeitskosten Ky an den jihrlichen WEA-bedingten Minuten-
reservezusatzkosten Ky in Abhédngigkeit von der installierten WEA-Leistung (mittlere

Regelenergiemarktpreise, o, = 16 %)

Zu Bild 4.13 sei angemerkt, dass es fraglich erscheint, den hohen leistungsbezogenen Kostenanteil
durch eine zur Zeit in der Diskussion stehende Abschaffung der Marketmaker und der damit verbun-

denen Leistungspreise umgehen zu kénnen, da eine solch drastischer Einschnitts in das Marktgesche-
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hen vollkommen unabsehbare Auswirkungen auf das Preisniveau hitte. So hétte z. B. eine bei Ab-
schaffung des Marketmakers rein einsatzabhidngige Arbeitsvergiitung aufgrund des unsicheren Einsat-
zes ein hohes Risiko fiir die Regelenergie-Anbieter zur Folge und lieBe entsprechend héhere Arbeits-

preise erwarten.

Unabhéngig von der Diskussion um den Marketmaker sind die Preise auf dem APCS-
Regelenergiemarkt fiir den Zeithorizont dieser Studie, insbesondere in Anbetracht des erheblich hohe-
ren Reservebedarfs infolge der WEA-Integration, nicht prognostizierbar, so dass die bereits ohnehin
grofle Ergebnisbandbreite nach Bild 4.12 mit weiteren grolen Unsicherheiten behaftet ist. Um den
Einfluss eines moglicherweise steigenden Preisniveaus infolge des erhohten Ausgleichsbedarfs zu
verdeutlichen, zeigt Bild 4.14 beispielhaft die Minutenreservekosten und Kosten fiir die Oko-BGV-
Ausgleichsenergie unter fiktiver Zugrundelegung der Maximalpreise (bzw. Minimalpreise in Bezug
auf die Arbeitskosten fiir negative Reserve) auf dem APCS-Regelenergiemarkt im Jahre 2002 (Tabelle
4.2). Hiernach erhohen sich die Kosten gegeniiber dem Fall mittlerer Regelenergiemarktpreise um
etwa das Dreifache, so dass je nach Prognosegenauigkeit und WEA-Zubau Kosten fiir den Oko-BGV
—wiederum den WEA-bedingten Minutenreservezusatzkosten sehr dhnlich — zwischen 15 Mio. €/a

(Cerr = 7 %, Pweaingt = 700 MW) und 400 Mio. €/a (Gerr = 20 %, Pwgainst = 1700 MW) entstehen.

Positive Minutenreserve Negative Minutenreserve
Leistungspreis Arbeitspreis Leistungspreis Arbeitspreis
in €MW pro h in €MWh in €MW pro h in €MWh
21 120 18 -11"°
Tabelle 4.2:  Maximal- bzw. Minimalwerte der APCS-Ausschreibungsergebnisse fiir Minutenreser-
ve im Jahr 2002

Unter Zugrundelegung der hier betrachteten Bandbreiten der unsicheren Eingangsgrofien, WEA-
Ausbau, WEA-Leistungsprognosegiite und Minutenreservepreis, ergibt sich demnach ein extrem gro-
Ber Bereich der fiir den Oko-BGV entstehenden Ausgleichsenergiekosten, die zwischen rund

5 Mio. €/a und 400 Mio. €/a und damit fast zwei Zehnerpotenzen auseinander liegen. Da diese Kosten

10 Das negative Vorzeichen bedeutet, dass der Ausgleichsenergie-Anbieter fiir den Energiebezug eine

Vergilitung erhilt.
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einen sehr entscheidenden Anteil an den gesamten Folgekosten der Okostromentwicklung haben kon-
nen, ist fiir deren Bestimmung — als ein wesentliches Hauptergebnis dieser Studie — eine engere Ein-

grenzung unbedingt wiinschenswert.
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Bild 4.14: Jahrliche WEA bedingte Minutenreservezusatzkosten Kyg und jihrliche Kosten fiir

Oko-BG V-Ausgleichsenergie Kop,pcy in Abhdngigkeit von der installierten WEA-
Leistung und Prognosegiite (maximale Regelenergiemarktpreise, Gesamtaufwendun-

gen fiir Regelenergie ohne WEA ~ 50 Mio. €/a)

Wihrend die Annahmen zum WEA-Ausbau ,,nur” um etwa den Faktor zwei auseinander liegen und
bessere Abschitzungen kaum moglich sind, ldsst sich der untersuchte Bereich der WEA-
Leistungsprognosegiite gut begriindet einengen. So ist der derzeitige best-practice-Prognosefehler mit
einer Standardabweichung von 12 % mit hoher Wahrscheinlichkeit im Betrachtungszeitraum der Un-
tersuchung nicht zu unterschreiten und kann damit fiir die weitere Kostenbetrachtung als untere Gren-
ze unterstellt werden (Abschnitt 4.1.3). In Anbetracht der bei groen Prognosefehlern zu erwartenden
hohen Kosten kann ferner angenommen werden, dass ein entsprechend hoher Aufwand fiir die WEA-
Leistungsprognose in Osterreich zukiinftig betrieben werden wird und somit sehr ungenaue Prognosen
mit einer Standardabweichung von 20% mit guter Wahrscheinlichkeit ausgegrenzt werden konnen, so
dass als obere Grenze fiir die weitere Kostenbetrachtung eine Standardabweichung von 16 % ange-
nommen wird. Unter dieser Einschrinkung und Annahme des mittleren APCS-Preisniveaus liegt der

Bereich der fiir den Oko-BGV entstehenden Kosten je nach WEA-Zubauszenario zwischen rund 15
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Mio. €/a und 105 Mio. €/a. Diese Kosten hidngen natiirlich unmittelbar von den Annahmen zu den
Regelenergiemarktpreisen ab. Eine Eingrenzung des Reservepreisniveaus im Betrachtungszeitraum ist
jedoch — wie zuvor erlautert — kaum moglich, so dass fiir die weitere Kostenbetrachtung wiederum nur
beispielhaft das Maximalpreisszenario 2002 mit einer resultierenden Kostenbandbreite fiir den Oko-

BGV von rund 40 Mio. €/a und 295 Mio. €/a herangezogen werden kann.

4.6 Fazit

Im Betrachtungszeitraum dieser Studie lassen sich relevante Auswirkungen der WEA-Integration auf
Sekunden- und Sekundirregelreserve in Osterreich ausschlieBen. Dagegen fiihren die groBen Progno-
sefehler der WEA-Einspeisung zu einem deutlichen Mehrbedarf an positiver wie negativer Minutenre-
serve. Dieser liegt je nach betrachtetem WEA-Ausbau und Giite der WEA-Leistungsprognose zwi-
schen wenigen 10 MW und rund 800 MW und damit dem Vielfachen des zum Untersuchungszeit-
punkt bestehenden Bedarfs. Bei heutigem Preisniveau des APCS-Regelenergiemarkts und plausibler
Bandbreite der zukiinftigen Prognosegiite hat dies Kosten fiir den Oko-BGV in einem Bereich von
rund 15 Mio. €/a bis 20 Mio. €/a (erwarteter WEA-Minimalausbau) bzw. rund 75 Mio. €/a bis 105
Mio. €/a (erwarteter WEA-Maximalausbau) zur Folge. Mogliche, in ihrer Hohe jedoch kaum vorher-
sehbare Anderungen des Preisniveaus auf dem APCS-Regelenergiemarkt wiirden zu entsprechend
verdnderten Kosten flihren, so z. B. fiir den Fall der APCS-Maximalpreise des Jahres 2002 auf rund
das Dreifache.
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5 Folgekosten der Okostromentwicklung

In diesem Kapitel werden die Folgekosten der Okostromentwicklung analysiert und zu dem zur Ver-
fiigung stehenden Forderbudget in Beziehung gesetzt. Nach dem Okostromgesetz darf die durch-
schnittliche Gesamtkostenbelastung fiir die Forderung elektrischer Energie aus Okostromanlagen au-
Ber Kleinwasserkraftwerke pro an den Endverbraucher abgegebene kWh 0,22 Cent nicht iiberschrei-
ten. Diese Hochstgrenze kann zum 1. Janner 2005 vom Bundesminister fiir Wirtschaft und Arbeit neu
bestimmt werden. Die Abgabemenge elektrischer Energie wird gem. Abschnitt 2.6 im Jahr 2008 mit
55.000 GWh/a angesetzt. Hieraus ergibt sich bei einer unverdnderten Begrenzung der Kostenbelastung
ein Forderbudget von ca. 121 Mio. €/a. Im Folgenden werden zunédchst simtliche durch den Ausbau
der Okoenergie bedingten Kostenpositionen einzeln analysiert. Bei der anschlieBenden integralen Be-
trachtung wird danach differenziert, welche Positionen unter das Férderbudget fallen und bei welchen

die Tragung der Kosten derzeit noch nicht abschlieBend geklart ist.

5.1 Analyse der einzelnen Kostenpositionen

5.1.1 Landeranteil

Entsprechend dem Okostromgesetz [1] ist den Lindern ein Beitrag zur Férderung von neuen Techno-
logien zur Okostromerzeugung aus dem Forderbudget zur Verfiigung zu stellen. Dieser betrigt fiir das

Jahr 2003 25 Mio. €, fiir das Jahr 2004 15 Mio. € und ab dem Jahr 2005 7 Mio. € jahrlich.

5.1.2 Aufwendungen des Okobilanzgruppenverantwortlichen

Die Kosten fiir die Aufgaben der Okobilanzgruppenverantwortlichen, die im Okostromgesetz festge-

legt worden sind, lassen sich in zwei unterschiedliche Bereiche einteilen:

e Zum einen sind die Verwaltungskosten der Okobilanzgruppenverantwortlichen iiber die Férderbei-
trags-Einnahmen abzudecken. Eine Bewertung der voraussichtlichen Hohe dieser Verwaltungs-
aufwendungen ist nicht Gegenstand der vorliegenden Studie. Da eine Annahme fiir die Darstellung
der Gesamtaufwendungen erforderlich ist, werden hierfiir in Ubereinstimmung mit der von E-
Control durchgefiihrten Berechnung fiir die Festsetzung der Forderbeitrdge 1,2 Mio. € jahrliche
Verwaltungsaufwendungen fiir den Bereich "Sonstige Okoenergie" (also exklusive der Verwaltung
Kleinwasserkraft) angenommen. (Hinweis: Dies stellt in keiner Weise ein Prijudiz fiir die Ange-

messenheit bzw. die Anerkennung der Verwaltungskostenhohe dar.)
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o In Kapitel 4 wurde der durch WEA-Ausbau bedingte erhdhte Bedarf an Minutenreservevorhaltung
und -einsatz bestimmt. Die Untersuchungen haben gezeigt, dass die hierdurch entstehenden Mehr-
kosten stark von der Prognosegiite der WEA-Einspeisung und den Preisen fiir Minutenreservevor-

haltung und -einsatz abhéngen.

Die Mehrkosten betragen bei heutigem Preisniveau und bei einer plausiblen Bandbreite der Prog-
nosegiite 15 - 20 Mio. €/a beim minimal erwarteten WEA-Ausbau von 700 MW und 75 - 105 Mio.
€/a beim maximal erwarteten WEA-Ausbau von 1700 MW. Eine mdgliche Verdnderung des Preis-
niveaus, das in seiner Hohe kaum vorhersehbar ist, hitte jedoch einen direkten Einfluss auf die

Kosten.

Somit summieren sich die gesamten Aufwendungen des Okobilanzgruppenverantwortlichen unter den
zuvor beschriebenen Annahmen zu 16,2 - 106,2 Mio. €/a, die vollstindig unter das Férderbudget fal-

len.

5.1.3 Einspeiseforderung

Funktionsweise

Der Okobilanzgruppenverantwortliche ist verpflichtet, die elektrische Energie aus Okostromanlagen
zu festgelegten Preisen abzunehmen. Bei der Photovoltaik ist die Abnahme derzeit auf 15 MW durch
das Okostromgesetz beschrinkt. Die Preise fiir Anlagen, fiir die die zur Errichtung notwendigen Ge-
nehmigungen vor dem 1. Janner 2003 vorlagen und die somit als Altanlagen behandelt werden, wur-
den fiir die einzelnen Bundeslédnder separat voneinander festgelegt [16-24]. Fiir Neuanlagen wurden
die Vergiitungspreise bundeseinheitlich durch den Bundesminister fiir Wirtschaft und Arbeit festge-
legt.

Der Okobilanzgruppenverantwortliche hat ferner die Aufgabe, den Stromhéndlern in Abhiingigkeit der
im vorangegangenen Kalenderjahr verkauften Strommenge, Okostrom-Fahrpline zu einem Verrech-

nungspreis von 4,5 Cent/kWh zuzuweisen. Die Einspeiseforderung besteht somit aus zwei Anteilen:

e Der erste Teil entsteht dem Okobilanzgruppenverantwortlichen als Kosten. Er berechnet sich aus
der Differenz zwischen Einspeisevergiitung und Verrechnungspreis. Diese Kosten werden auf die
Endkunden in Form eines bundeseinheitlichen Zuschlags auf das jeweilige Netznutzungsentgelt

umgelegt.
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o Der zweite Teil ergibt sich fiir die Stromhéndler, welche die entstehenden Mehrkosten durch den
Unterschied zwischen Verrechnungspreis und Marktpreis zu tragen haben. Dieser Anteil wird vor-

aussichtlich an die Endkunden {iber den Strompreis weitergereicht werden.

Die gesamte Einspeiseforderung entspricht demnach der Differenz der festgesetzten Preise fiir die
Abnahme elektrischer Energie aus Okostromanlagen [8, 16-24] und dem Marktpreis. Die hierdurch als

Summe der beiden obigen Anteile entstehenden Kosten fallen unter das Forderbudget.

Der fiir die Bewertung maBigebliche Marktpreis wird von E-Control aus Forwardnotierungen der
ndchsten vier Quartale bestimmt und quartalsweise veroffentlicht. Fiir das 1. Quartal 2003 betrugt er
2,45 Cent/kWh, fiir das 2.Quartal 2,54 Cent/kWh [25]. Im Vergleich zu den Preisdifferenzen zwischen
den Einspeisevergiitungen fiir die unterschiedlichen Okostromanlagen und dem heutigen Marktpreis
sind die zu erwartenden Schwankungen des Marktpreises bis zum Jahr 2008 nur sehr gering [26]. Der
Einfluss dieser Schwankungen kann daher vernachléssigt werden, so dass fiir die Kostenbetrachtung

von einem gleichbleibenden Marktpreis von 2,45 Cent/kWh ausgegangen wird.

Altanlagen

Altanlagen sind nach dem Okostromgesetz solche Okostromanlagen, fiir die vor dem 1. Janner 2003
die fiir die Errichtung notwendigen Genehmigungen erteilt wurden. Fiir diese Anlagen gelten weiter-
hin die Einspeisetarife auf Basis der Ausfiithrungsgesetze der Bundeslédnder und der Einspeisetarifver-
ordnungen der Landeshauptleute [16-24]. In Tabelle 5.1 wird eine Ubersicht iiber die Einspeisearbeit
und die Forderkosten der Altanlagen gegeben. Die Daten der Engpassleistungen und der Einspeisefor-
derung wurden hierbei basierend auf den Bescheiden genehmigter Anlagen (Stand: Mérz 2003), die
von E-Control zur Verfligung gestellt wurden, abgeschitzt. Die Einspeiseforderung entspricht jeweils

der Differenz zwischen der gewichteten Summe der Landesvergiitungen und dem Marktpreis.

Die Gesamtforderkosten fiir die Altanlagen betragen demnach ca. 50 Mio. €/a und machen somit be-

reits mehr als 40 % des verfligbaren Forderbudgets aus.
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Energietriger | lestang | VOllasstunden | Einspeiscarbeit | g g T | Firderkosten
[MW] [Cent/kWh] )
Biogas 14 4.600 64,4 8,25 5,31
Biomasse fest 60 4.500 270,0 5,75 15,53
Biomasse fliissig 1 5.000 5,0 11,00 0,55
Deponiegas 9 2.800 25,2 2,25 0,57
Geothermie 1 7.000 7,0 3,75 0,26
Klérgas 7 2.900 20,3 4,50 0,91
Photovoltaik 15 1.000 15,0 60,00 9,00
Windkraft 175 2.000 350,0 5,20 18,20
Summe 759,9 50,33

!Einspeiseforderung = Vergiitung — Marktpreis

2 Vergiitung entspricht gewichteter Summe der Lindervergiitungen

Tabelle 5.1:

Neuanlagen

Altanlagen — Einspeisearbeit und Forderkosten (Stand: Mdrz 2003)

In Tabelle 5.2 sind die festgesetzten Preise fiir elektrische Energie aus WEA, Biomasse und Photovol-

taik aufgelistet.
Windenergieanlagen 7,8 Cent/kWh
Biogas Engpassleistung < 100 kW 16,5 Cent/kWh

100 kW < Engpassleistung < 500 kW

14,5 Cent/kWh

500 kW < Engpassleistung < 1 MW

12,5 Cent/kWh

Engpassleistung > 1 MW

10,3 Cent/kWh

Feste Biomasse

Engpassleistung <2 MW

16,0 Cent/kWh

2 MW < Engpassleistung < 5 MW

15,0 Cent/kWh

5 MW < Engpassleistung < 10 MW

13,0 Cent/kWh

Engpassleistung > 10 MW 10,2 Cent/kWh
Fliissige Biomasse Engpassleistung < 200 kW 13,0 Cent/kWh
Engpassleistung > 200 kW 10,0 Cent/kWh
Photovoltaik Engpassleistung < 20 kW peak 60,0 Cent/kWh
Engpassleistung > 20 kW peak 47,0 Cent/kWh
Tabelle 5.2:  Preise fiir die Abnahme elektrischer Energie aus Okostromanlagen [8]
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Hieraus ergeben sich mit den in Abschnitt 2.5 angesetzten Szenarien der Entwicklung von Okoanlagen

folgende Bandbreiten der Kosten durch die Einspeiseforderung:
e Windenergie

In Abschnitt 2.5 wurden fiir die WEA-Entwicklung fiir das Burgenland 350 MW, fiir Niederoster-
reich 250 - 1050 MW und fiir das restliche Osterreich 100 - 300 MW installierte Leistung als Sze-
narien fiir das Jahr 2008 angesetzt. Unter Beriicksichtigung der abzuziehenden Altanlagen von
175 MW und einer typischen Volllaststundenzahl von 2000 h/a ergibt sich eine ein Forderbetrag
von 56,2 - 163,2 Mio. €/a.

e Biomasse

Wie bereits in Abschnitt 2.2 beschrieben, ist die zukiinftige Entwicklung der Stromerzeugung aus
Biomasse aufgrund der Vielzahl verschiedener Anlagentypen und Vergiitungshhen mit hohen Un-
sicherheiten behaftet. Aufgrund des bisherigen Bestands an Biomasse-Altanlagen und der fiir die
Neuanlagen giiltigen Einspeisevergiitungen wird von einer durchschnittlichen Einspeisevergiitung
von 12,00 Cent/kWh ausgegangen. Bei den angesetzten Szenarien eines 1 %-igen bzw. 2 %-igen
Anteils der Biomasse-Neuanlagen an der Stromversorgung im Jahr 2008 ergeben sich Forderkosten

in Hohe von 51,6 Mio. €/a - 103,2 Mio. €/a.
e Photovoltaik

Die Begrenzung der Forderung von Photovoltaik-Anlagen auf 15 MW werden voraussichtlich
schon durch die genehmigten Altanlagen erreicht, so dass fiir dariiber hinausgehenden Ausbau der

Photovoltaik keine zusétzlichen Forderkosten entstehen.
e Sonstige Okostromanlagen

Der Anteil sonstiger Okostromanlagen ist gering. Bei dem in Abschnitt 2.5 angesetzten Szenario

eines Ausbaus um 10 MW ergeben sich Vergiitungskosten von 1 Mio. €/a.

Die Kosten fiir die Einspeiseférderung von Neuanlagen sind in Tabelle 5.3 zusammengefasst.
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l?:iffua;s- Voll- Einspeisearbeit Forderkosten
g [GWh/a] Einspeise- [Mio. €/a]
e [MW] last- .. 1
Energietriger stunden forderung
h/ [Cent/kKWh]
Min. | Max. [h/a] Min. | Max. Min. Max.
Windkraft 525 1525 2.000 | 1.050 | 3.050 5,35 56,2 163,2
Biomasse 120 240 4.500 540 1.080 9,55 51,6 103,2
Sonstige Okoanlagen 10 2.900 29 3,55 1,0
Summe 655 1.775 1.619 | 4.159 108,8 | 2674

! Einspeiseforderung = Vergiitung — Marktpreis

Tabelle 5.3:  Neuanlagen — Einspeisearbeit und Forderkosten

5.1.4 Netzausbau- und EngpassmanagementmaBnahmen

Zusitzlich zu den bereits genannten Kosten, die unter das Forderbudget fallen, entstehen Zusatzkosten

durch die verstirkte Windenergieeinspeisung, deren Tragung derzeit noch diskutiert wird.

Kosten fiir NetzausbaumaBinahmen entstehen insbesondere in den Hochspannungsnetzen. Die Kosten
fiir den Anschluss der Windparks der Parndorfer Platte betragen nach Angaben der BEWAG ca.
50.000 €/ MW, d. h. bei einer installierten WEA-Leistung von 350 MW ca. 17,5 Mio. €. Fiir den
WEA-bedingten Netzausbau in Niederdsterreich belaufen sich nach Angaben von EVN die Kosten auf
71,6 Mio. €. Unter Beriicksichtigung eines typischen Kalkulationszinssatzes von 9,5%, einer Nut-
zungsdauer der Netzbetriebsmittel von 40 Jahren und jahrlichen Betriebskosten von 2 - 3 % der Inves-
titionskosten ergeben sich die annuititischen Kosten der Netzausbaumafinahmen zu 1,6 - 9,3 Mio. €/a.
Der Anteil der Netzausbaukosten an den Gesamtkosten ist also vergleichsweise gering, so dass verin-
derte Randbedingungen — etwa ein verdnderter Kalkulationszinssatz oder leicht erhohte Baukosten —

sich nicht signifikant in den Gesamtkosten niederschlagen.

In Kapitel 3.2.3 wurde fiir das maximale Ausbauszenario von 1.700 MW die Zunahme der notwendi-
gen Umschichtungsenergie fiir Engpassmanagement unter der Verwendung von thermischen Kraft-
werken auf 231 GWh/a bestimmt. Die Vergiitung der einzelnen Mafinahmen ist jedoch noch offen, so
dass an dieser Stelle keine Kostenbewertung vorgenommen werden kann. Zusitzlich miissten bei den
Féllen, bei denen diese Maflnahmen nicht ausreichend sind, wéhrend 1.014 h/a weitergehende Eng-
passmanagementmafnahmen durchgefiihrt werden, d. h. eine weitere Reduktion von Einspeiseleistun-

gen im Norden Osterreichs. Bei einer Realisierung des geplanten 380-kV-Leitungsneubaus zwischen
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Stidburgenland und Kainachtal nihmen Notwendigkeit und damit auch Kosten von Engpassmanage-

mentmafinahmen deutlich ab.

5.2 Ausschopfung des Forderbudgets

5.2.1 Zusammenstellung der Forder- und Folgekosten

Gesamtkosten

Aus den bisher analysierten Kostenpositionen ergeben sich fiir das Jahr 2008 die in Tabelle 5.4 aufge-

fiihrten und in Bild 5.1 im Uberblick dargestellten Folgekosten.

Kostenposition Min. Max.
[Mio. €/a] [Mio. €/a]
Kosten, die unter das Forderbudget fallen
Léanderanteil 7
Aufwendungen des Okobilanzgruppenverantwortlichen:
Verwaltungskosten inklusive Bonitéts- und Ausfallsrisiko 1,2
Minutenreservevorhaltung und -einsatz 15,0 105,0
Einspeiseforderung:
Altanlagen 50,3
Windenergie 56,2 163,2
Biomasse 51,6 103,2
Photovoltaik und sonstige Okoanlagen 1,0
Summe 182,5 430,9
Weitere Folgekosten
Netzausbaumalinahmen 1,6 9,3
Engpassmanagement noch offen | noch offen
Summe >1,6 >9.3
Gesamte Folgekosten > 184,1 > 440,2

Tabelle 5.4:  Folgekosten der Okostromerzeugung
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500
Engpassmanagement
(derzeit noch offen) Netzausbau
Mio. prenermermersenserserenes
€/a ) -
Einspeiseforderung
sonstige Bioanlagen
300 :
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forderung Kostent : forderung
5 Biomasse ostentragung Windenergie
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S 200 | -1 .
....................................... G
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Einspeise- Ausgleichsenergie (OBG
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Minimalszenario (700 MW) Maximalszenario (1700 MW)
Bild 5.1: Kosten der Okostromforderung fiir minimales und maximales WEA-Ausbauszenario

Das derzeit zur Verfiigung stehende Forderbudget ist somit auch fiir das kostengiinstigste Szenario der
Okostromentwicklung bis zum Jahr 2008 nicht ausreichend. Bei einer Ausschopfung der Potentiale
der Windenergie in Niederdsterreich und dem restlichen Osterreich und einem Zubau der Biomasse
um 2 % der Gesamtstromabnahme wird es sogar um ca. 310 Mio. €/a und damit um mehr als 250 %
iiberschritten. Zusétzlich entstehen Kosten fiir den erweiterten Bedarf an Engpassmanagementmal-
nahmen, deren Hohe aufgrund der derzeit noch diskutierten Vergiitungspreise in dieser Studie nicht
beziffert werden konnten. Die Netzausbaumafinahmen verursachen im Vergleich zu den restlichen

Kosten nur noch geringe Mehrbelastungen von 1,6 - 9,3 Mio. €/a.

Windbedingte Folgekosten

Der grofiten Anteil an den o. g. Kosten wird durch den Windenergieausbau verursacht. Hierzu zéhlen
die Einspeiseforderung fiir Alt- und Neuanlagen, die Kosten fiir den erhhten Bedarf an Minutenreser-
ve sowie die Kosten von Netzausbau- und Engpassmanagementmalinahmen. In Tabelle 5.5 sind die
minimal bzw. maximal zu erwartenden Kosten, die direkt und ausschlieSlich dem Windenergieausbau

zuzuordnen sind, aufgefiihrt. Die spezifischen Kosten pro installiertem MW an WEA betragen hierbei,
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ohne Beriicksichtigung der Kosten fiir Engpassmanagement, zwischen 129 T€/a und 174 T€/a. Bezo-
gen auf die aus WEA erzeugte Energie ergeben sich spezifische Folgekosten von 6,4 — 8,7 ct/kWh.

Auffallend sind die hohen sowie mit groBer Unsicherheit behafteten Kosten von Minutenreservevor-

haltung und -einsatz, die je nach Szenario 20 — 58 % der Einspeiseforderung betragen.

Kostenposition Min. Max.
[Mio. €/a] [Mio. €/a]
Windbedingte Kosten, die unter das Forderbudget fallen
Minutenreservevorhaltung und -einsatz 15,0 105,0
Einspeiseforderung:
Altanlagen 18,2
Neuanlagen 56,2 163,2
Summe 89,4 286,4
Weitere windbedingte Folgekosten
Netzausbaumalinahmen 1,6 9,3
Engpassmanagement noch offen | noch offen
Summe > 1,6 >93
Gesamte windbedingte Folgekosten >91,0 >295,7

Tabelle 5.5:  Windbedingte Folgekosten

5.2.2 Alternativen der Kostentragung

Die bisherigen Untersuchungen zeigen, dass das Forderbudget von 0,22 Cent je kWh Stromabgabe an
Endverbraucher selbst im kostengiinstigsten Szenario nicht ausreichend erscheint. Zudem entstehen
zusitzliche Folgekosten der Okostromentwicklung, deren Tragung derzeit noch diskutiert wird. Im

Folgenden werden Méglichkeiten fiir die einzelnen Kostenpunkte diskutiert.

Bisheriger Forderrahmen

Im bisherigen Forderrahmen sind die Kosten fiir Altanlagen, fiir den Landeranteil, fiir die Aufwen-
dungen des Okobilanzgruppenverantwortlichen und fiir die Einspeisevergiitung fiir Okoanlagen bein-
haltet. Das bisherige Forderbudget erscheint mit 121 Mio. € fiir das Jahr 2008 nicht ausreichend. Wiir-

de das Forderbudget, wie im Okostromgesetz grundsitzlich vorgesehen, den Kosten angepasst, so
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ergibe sich fiir das Minimalszenario ein durchschnittlicher Gesamtzuschlag fiir den Endkunden in

Hohe von 0,33 Cent/kWh. Fiir das Maximalszenario betriige der Zuschlag 0,79 Cent/kWh.

NetzausbaumaBnahmen

Derzeit wird diskutiert, die Zusatzkosten, die fiir den windbedingten Netzausbau entstehen, den
Betreibern der WEA im Zuge des Netzanschlusses in Rechnung zu stellen. Dies konnte z. B. durch
eine Anschlussgebiihr pro installierter WEA-Leistung erfolgen. Eine alternativ hierzu vorzunehmend
Umlage auf die Systemnutzungstarife wiirde zu einer Sozialisierung der Kosten ausschlieBlich unter
den Endkunden der von der verstérkten Windenergieeinspeisung maBgeblich betroffenen Bundesladn-
der Niederdsterreich und Burgenland fithren. Dies konnte im Gegensatz zu der beabsichtigten bun-

desweit gleichmiBigen Forderung der Okoenergie stehen

5.3 Verschiebung von Netznutzungsentgelten

Da die Okoanlagen in die dem Ubertragungsnetz unterlagerten Spannungsebenen einspeisen, verrin-
gern sich die Abnahme elektrischer Energie und die ggf. auch die maximale Abnahmeleistung aus
dem Hochstspannungsnetz. Im Folgenden soll untersucht werden, welche Auswirkungen sich hier-

durch auf die Netznutzungsentgelte ergeben konnen.

Die an die Netzebene (NE) 1 von APG angeschlossenen Netznutzer — also u. a. auch die vom WEA-
Ausbau betroffenen Verteilernetzbetreiber — zahlen an APG den Systemnutzungstarif der NE 1 gemél

SNT-VO [31]. Das Netznutzungsentgelt (NNE) setzt sich dabei aus drei Komponenten zusammen.

e Die Bruttokomponente ist allein abhéngig von der Gesamtabnahme der Endverbraucher. Die ver-

stirkte Einspeisung von Okoanlagen hat somit keinen Einfluss auf diesen Anteil des NNE.

e Die Nettokomponente Arbeit entspricht der abgenommenen Energie aus der iiberlagerten Span-
nungsebene. Einspeisungen von Okoanlagen reduzieren diese und fiihren somit zu einer Verringe-
rung dieser Komponente. Die verrechnungsrelevante abgenommene Energie ergibt sich dabei aus
der Summe der positiven Beziige je Umspannwerk. Riickspeisungen, die dann auftreten, wenn die
dezentral (z. B. in WEA) erzeugte Leistung den zur Lastdeckung momentan erforderlichen Bezug
iiber ein Umspannwerk iibersteigt, werden hierbei nicht mit positiven Beziigen zu anderen Zeit-
punkten verrechnet. Mit steigender installierter WEA-Leistung nimmt der relative Anteil der in
WEA erzeugten Energie, der in die Netzebene 1 zuriickgespeist wird, zu. Dementsprechend sinkt

der Anteil, der im Verteilernetz ,,verbleibt* und zu einer Verringerung der Nettokomponente Arbeit
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fithrt. Wir haben diesen Effekt anhand von durch EVN und BEWAG bereitgestellten Informationen
untersucht. Die Untersuchung zeigt, dass der im Verteilernetz verbleibende Anteil der WEA-
Einspeiseenergie nicht von der absoluten Hohe des Windausbaus abhéngt, sondern vom Verhéltnis
der iiber das betrachtete Umspannwerk fiir die Lastdeckung bezogenen Energie (also ohne WEA)
zur WEA-Einspeiseenergie''. In Bild 5.2 ist der Anteil der im Verteilernetz verbleibenden Wind-

einspeiseenergie in Abhéngigkeit dieses Verhéltnisses aufgetragen.

100
=
= =
5% %
T »n
'%n 2 EVN: UW Bisamberg (Prognose 2004-2009)
e
g <
Z2 .5 60
Do
2=
2 N
£~ J
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£ 5 - —BEWAG: UW Neusiedl (2002, monatlich)
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= ! 1 UW Neusiedl 2008 bei
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Verhiiltnis der ohne WEA bezogenen Energie zur Windeinspeiseenergie
Bild 5.2: Im Verteilernetz verbleibende Windeinspeisearbeit in Abhdngigkeit des Verhdltnisses

von ohne WEA bezogener Energie und Windeinspeiseenergie (Quellen: EVN,
BEWAG, eigene Berechnungen)

"' Dieses Verhiltnis ist ein MaB dafiir, wie dominant die Abgabe an Endverbraucher gegeniiber dem WEA-

Ausbau ist. Die Berechnung sei an einem Beispiel verdeutlicht: Hierzu wird ein Umspannwerk betrachtet,
iiber das eine Energie von 1000 GWh/a bezogen wird. Werden im unmittelbaren Einzugsbereich des Um-
spannwerks WEA mit einer Gesamtleistung von 350 MW zugebaut, so ergibt sich bei 2000 Volllaststunden
eine Windeinspeiseenergie von 700 GWh/a. Das Verhéltnis der ohne WEA bezogenen Energie zur Windein-

speiseenergie betrdgt somit 1000 / 700 = 1,4.
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Die dargestellten Werte beruhen auf Angaben von BEWAG und EVN hinsichtlich der Lasten und
Beziige fiir die beiden vom Windausbau am stérksten betroffenen Umspannwerke Neusiedl (blau —
monatliche Werte fiir 2002) und Bisamberg (rot — jéhrliche Prognosen fiir 2004 - 2009). Die beiden
unabhingigen Datenquellen ergeben einen plausiblen Gesamtverlauf, der durch die strichlierte
Kurve angenédhert werden kann. Demnach wiirden im Jahr 2008 bei einer installierten Windleistung
von 350 MW im Weinviertel ca. 70 % der erzeugten Energie im Hochspannungsnetz verbleiben
und damit den verrechnungswirksamen Bezug reduzieren. Die von EVN an APG zu entrichtenden
NNE wiirden sich hierdurch um (350 MW * 2000 h/a) * 70 % * (0,2347 Cent/kWh) = 1,15 Mio.
€/a verringern. Beim UW Neusiedl betriige der Anteil der verbleibenden Windeinspeisearbeit bei
einer installierten Windleistung von 350 MW aufgrund der geringeren Verbraucherlast im Jahr

2008 nur ca. 50%. Die Nettokomponente wiirde entsprechend nur um ca. 820 T€/a sinken.

e Die Nettokomponente Leistung wird in Abhéngigkeit der hochsten aus dem Hochstspannungsnetz
bezogenen Halbstunden-Durchschnittsleistung, gemittelt iiber drei Zeitrdume des Jahres, bestimmt.
Die Auswirkungen des WEA-Zubaus auf die Nettokomponente Leistung konnen aufgrund der star-
ken Schwankungen der Einspeiseleistung der WEA von Jahr zu Jahr deutlich variieren. Eine Be-
wertung dieses ,,Leistungseffektes” ist daher nur anhand des Erwartungswertes moglich. Im Rah-
men einer Untersuchung fiir den Windenergieausbau an der deutschen Nordseekiiste [30] wurde
gezeigt, dass selbst bei einer weitrdumigen Verteilung der WEA der Erwartungswert des Leis-
tungseffekts weniger als 10% der installierten Leistung betragt. Durch die regionale Konzentration
der WEA, wie sie in Osterreich zu erwarten ist, wiirde sich dieser Wert u. U. noch weiter verrin-
gern. Die im folgenden verwandte Annahme eines Leistungseffekts von 10 % der installierten Leis-

tung stellt daher eine Maximalabschidtzung dar.

Die aus den beiden Nettokomponenten resultierenden Netznutzungsentgeltzahlungen der von starkem
WEA-Ausbau betroffenen Verteilernetzbetreiber (EVN und BEWAG) an APG nehmen somit durch
die Windenergieeinspeisung ab. In Tabelle 5.6 ist diese Verringerung der NNE den Netzausbaukosten
fiir die Bereiche Parndorfer Platte und Weinviertel und eine jeweils installierte Windleistung von
350 MW gegeniibergestellt. Es zeigt sich, dass die den Verteilernetzbetreibern entstehende Mehrbelas-
tung fiir Errichtung und Betrieb von windbedingten Netzanlagen durch die Reduktion der NNE nur
teilweise ausgeglichen werden kann. Zudem wiirde die auf Seiten der APG entstehende Erlosreduktion
u. U. zu einer Erh6hung des Systemnutzungstarifs der Netzebene 1 fiihren, wodurch die windbeding-
ten Netzausbaukosten z. T. auf die Netzbenutzer der dem APG-Netz unterlagerten Verteilernetze und

damit nicht bundesweit einheitlich abgewélzt wiirden.

CONSENTEC/ IFE\N /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 71
Parndorfer Platte Weinviertel
bei Pwga inst = 350 MW bei Pwga inst = 350 MW
[Mio. €/a] [Mio. €/a]
Verringerung der NNE der NE 1
Bruttokomponente Arbeit 0 0
Nettokomponente Arbeit 0,82 1,15
Nettokomponente Leistung 0-0,30 0-0,30
Summe 0,82 -1,12 1,15-1,45
Netzausbaukosten
Investitionskosten 1,34 2,74
Betriebskosten 0,34 -0,51 0,72 -1,08
Summe 1,68 — 1,85 3,46 — 3,82
Tabelle 5.6:  Verringerung der Netznutzungsentgelte (NNE) fiir die Netzebene (NE) 1 im Vergleich

zu WEA-bedingten Netzausbaukosten
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6 Schlussfolgerungen

6.1 Zusammenfassung der wichtigsten Erkenntnisse

Die Erkenntnisse unserer in den Kapiteln 2 bis 9 beschriebenen Untersuchungen kénnen wie folgt

zusammengefasst werden:

e Die insgesamt in Osterreich installierte WEA-Leistung wird im Jahr 2008 voraussichtlich zwi-
schen 700 und 1700 MW betragen. Unsicherheiten ergeben sich zum einen regional fiir den Aus-
bau in Niederosterreich, da dieser erhebliche AusbaumafBinahmen im Hochspannungsnetz erforder-
lich macht. Insbesondere kann aber auch die Belastungssituation des Hochstspannungsnetzes durch
die WEA-Einspeisung in kritischem MaBle beeinflusst werden und sich u. U. bremsend auf den

WEA-Ausbau auswirken.

e Aufgrund der zu erwartenden Entwicklung der Einspeisung aus Okoanlagen erscheint die Errei-
chung des im Okostromgesetz angestrebten Ziels einer Okostromanteils von 4 % im Jahre 2008
bereits im Minimalszenario gegeben und damit unproblematisch. Vielmehr wird dieser Wert bei
einem vollstdndigen Ausbau der Potentiale der Windenergie in Niederdsterreich unter Beriicksich-
tigung des hierfiir erforderlichen Netzausbaus weit tibertroffen. Eine weitere deutliche Erhohung

des Okostromanteils ist durch den vermehrten Zubau von Biomasse-Anlagen zu erwarten.

e Das Forderbudget, welches bisher ca. 121 Mio. €/a betridgt, wird jedoch entsprechend der in Kapi-
tel 5 durchgefiihrten Kostenanalyse voraussichtlich nicht ausreichen. Bereits beim kostengiinstigs-
ten Szenario wird das Forderbudget um 63 Mio. € iiberschritten. Eine weitere Uberschreitung ist
durch zusitzliche Windenergieeinspeisung in Niederdsterreich und durch einen moglicherweise
stirkeren Ausbau der Biomasse zu erwarten. Das im Maximalszenario des Okoenergieausbaus an-
fallende Forderbudget kann bis zu 440,2 Mio. €, d. h. ca. 360 % des fiir 2008 geplanten Forderbud-

gets, erreichen. (Es ist derzeit offen, wer diese zusitzlichen Kosten tragen wiirde.)

¢ FEine wesentliche Einflussgréfe fiir die aufzubringenden Forderkosten ist die Bereitstellung und
der Einsatz von Minutenreserve, bedingt durch die groBen Prognosefehler der WEA-
Einspeisung. Bei durchschnittlichem Preisniveau des Jahres 2002 am APCS-Regelenergiemarkt
und plausibler Bandbreite der zukiinftigen Prognosegiite fiir WEA-Einspeisungen ist mit Kosten
fiir den Oko-BGV in einem Bereich von rund 15 Mio. €/a bis 20 Mio. €/a (erwarteter WEA-
Minimalausbau) bzw. rund 75 Mio. €/a bis 105 Mio. €/a (erwarteter WEA-Maximalausbau) zu
rechnen. Mdogliche, in ihrer Hohe jedoch kaum vorhersehbare Anderungen des Preisniveaus auf

dem APCS-Regelenergiemarkt — z. B. infolge einer Erweiterung des Marktbereichs — wiirden zu
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entsprechend verédnderten Kosten fiihren, so z. B. fiir den Fall der APCS-Maximalpreise des Jahres

2002 zu einer ungefdhren Verdreifachung.

¢ Die technischen Anforderungen fiir eine Integration von WEA-Parks in die Verteilernetze sind
aufgrund verbesserter Schutz- und Regelungskonzepte sowie der inzwischen langjidhrigen Erfah-
rungen beherrschbar. Fiir den Anschluss zusétzlicher WEA sind allerdings in den Hochspannungs-
netzen bzw. bei deren Anbindung an das Hochstspannungsnetz AusbaumafSinahmen notwendig.
Die Kosten hierfiir betragen nach Angaben von EVN fiir das Weinviertel und das Brucker Becker
ca. 100.000 € pro MW installierter WEA-Leistung. Im Gebiet der Parndorfer Platte liegt dieser
Wert aufgrund giinstigerer Randbedingungen mit durchschnittlich ca. 50.000 € MW deutlich dar-
unter. Im Vergleich zu anderen Kostenpositionen — insbesondere Tarifforderung und Ausgleichs-

energie — ist der Anteil dieser Ausbaukosten mit 1,6 - 9,3 Mio. €/a relativ gering.

e Das Ubertragungsnetz der APG ist bereits derzeit stark beansprucht. Teilweise ist ein (n-1)-sicherer
Netzbetrieb trotz des Einsatzes von Engpassmanagementmafinahmen nicht zu erreichen. Diese
Situation wird durch zusitzliche Windenergieeinspeisung noch deutlich verschérft. Durch den Bau
der geplanten 380-kV-Leitung von Siidburgenland nach Kainachtal konnte die zusétzliche Be-
lastung kompensiert werden. Zumindest voriibergehend (d. h. bis zur Inbetriebnahme der neuen
380-kV-Leitung) muss diese Entlastung jedoch durch zusétzliche Engpassmanagementmalinahmen

erreicht werden, d. h. durch weitere Reduktion von Einspeiseleistungen im Norden Osterreichs.

6.2 Handlungsbedarf und -optionen

Die Erreichung des 4 %-Ziels fiir Okoenergie bis 2008 erscheint, wie oben erwihnt, unkritisch. Unsere
Analyse zeigt jedoch, dass im Hinblick auf die Folgekosten sowie die Ausgestaltung der Netznutzung

durch die erwartete Okostromentwicklung Handlungsbedarf entsteht:

e Bei unverdnderter Forderstruktur wird die Kostenbelastung die derzeitige Obergrenze von
0,22 €-Cent je kWh Endkundenverbrauch deutlich iiberschreiten. Dem kann auf dreierlei Weise

begegnet werden:

o Wiirde das Forderbudget, wie im Okostromgesetz grundsitzlich vorgesehen, den entstehenden
Kosten angepasst, so ergibe sich fiir das untersuchte Minimalszenario ein durchschnittlicher
Gesamtzuschlag fiir den Endkunden in Hohe von 0,33 Cent/kWh, d. h. ca. 50 % mehr als ur-
spriinglich vorgesehen. Fiir das Maximalszenario betriige der Zuschlag 0,79 Cent/kWh, also ca.

360 % der urspriinglichen Obergrenze.
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o Umgekehrt konnte durch Absenkung der Einspeisetarife die Attraktivitit der Okoenergie ver-
ringert werden. Die Wirksamkeit dieser Mafinahme setzt aber voraus, dass ein verzogerter
Netzausbau in Niederosterreich die abschlieBende Genehmigung von derzeit bereits beantragten

WEA-Projekten bis zu einer Tarifanpassung hinauszdgert.

o Prinzipiell wire es auch denkbar, den Ausbau von z. B. WEA durch Beschrinkung der Einspei-
seforderung auf eine feste Obergrenze der installierten Leistung zu begrenzen, dhnlich wie dies

bereits bei Photovoltaikanlagen der Fall ist.

e Die Prognosegiite der WEA-Einspeisung hat — neben den Regelenergiepreisen — gro3en Einfluss
auf die Kosten fiir Bereitstellung und Einsatz von Minutenreserve. Daher sollten Anstrengungen
unternommen werden, die Qualitdt der Prognosen zu verbessern. Teilweise ist eine solche Entwick-
lung jedoch dadurch begrenzt, dass die Marktregeln derzeit Prognosen fiir Sonntag und Montag
bzw. fiir einen auf einen Feiertag folgenden Werktag bereits am vorigen Werktag, d. h. mit 2 bzw.
3 Tagen Vorlauf, erfordern. Eine im Hinblick auf die WEA-Prognose grundsitzlich wiinschenswer-
te Verkiirzung der Vorlaufzeit wiirde allerdings einen erheblichen Eingriff in die Marktregeln be-
dingen. Um allen Marktteilnehmern in gleichem Mafle eine Reaktion auf die dann kurzfristigere
Windenergiezuteilung zu ermdglichen, miisste die Unterscheidung zwischen Werktagen und Wo-
chenende/Feiertagen ggf. fiir das gesamte Marktsystem (Borsenzeiten etc.) aufgehoben werden. Im
Lichte des hiermit verbundenen organisatorischen und auch personellen Aufwands sollten daher
die Wirtschaftlichkeit und Praktikabilitdt eines solchen Schritts zundchst eingehend untersucht

werden.

e Die auf den Nordosten Osterreichs konzentrierte WEA-Einspeisung wird die bereits heute beste-
henden Nord-Siid-Engpédsse im 220-kV-Netz der APG weiter verschérfen. Die grundsétzlich vor-
teilhafte Kombination aus dargebotsabhingig einspeisenden WEA und regelfdhigen
(Pump-)Speicherkraftwerken kann somit aus netztechnischen Griinden nicht voll genutzt werden.
Eine Integration bedeutender WEA-Leistung in das bestechende APG-Netz setzt vielmehr voraus,
dass iiber die Einspeiseverinderung thermischer oder Speicherkraftwerke hinausgehende Engpass-
managementmaBnahmen abrufbar werden. Hierzu miissten eine Reihe technischer, organisatori-
scher, finanzieller und auch juristischer Randbedingungen geklért und entsprechende Regelungen
geschaffen werden. Die Umsetzung von Engpassmanagement-Konzepten und insbesondere des
notwendigen Interessenausgleichs der beteiligten Akteure erweist sich jedoch in der Praxis haufig
als duBerst schwierig. Als Alternative hierzu bietet der Neubau der 380-kV-Leitung von Siidbur-
genland nach Kainachtal die Mdglichkeit, das Volumen des Engpassmanagements trotz WEA-
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Ausbau sogar deutlich unter das heutige Niveau zu senken und somit den Eingriff in den wirt-

schaftlichen Kraftwerkseinsatz auf ein geringes Mal3 zu beschrianken.

e Die vom WEA-Ausbau am stirksten betroffenen Verteilernetzbetreiber fordern, dass die Kosten
des WEA-bedingten Netzausbaus von den WEA-Betreibern getragen werden, z. B. durch Umlage
proportional zur installierten WEA-Leistung. Als Hauptargument wird angefiihrt, dass andernfalls
die bestehenden Netzkunden durch Erh6hung der Systemnutzungstarife pauschal, jedoch nur in den

betroffenen Versorgungsgebieten, belastet wiirden.

Es sei allerdings darauf hingewiesen, dass die WEA-Einspeisung iiber die verringerten Netto-
Komponenten der Netznutzungsentgelte der Netzebene 1 auch zu einer Kostenentlastung der Ver-
teilernetzbetreiber fiihrt. Diese kann aber die Mehrbelastung fiir Errichtung und Betrieb von wind-
bedingten Netzanlagen nur teilweise ausgleichen, so dass die Frage der Kostentragung des Netz-

ausbaus auch unter Beriicksichtigung dieses Aspekts offen bleibt.
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8 Statistische Daten von Leitungsbelastung und WEA-
Einspeisung
In diesem Kapitel werden die Haufigkeitsverteilungen der Belastung der 220-kV-Nord-Siid-Leitungen

sowie die Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen der WEA-Einspeisung dokumentiert, die den Berech-

nungen zum Engpassmanagement in Abschnitt 3.2.3 zugrunde liegen.

8.1  Haufigkeitsverteilung der Belastung der 220-kV-Nord-Siid-

Leitungen

Die folgenden Bilder geben die Haufigkeitsverteilungen der in 2001/2002 gemessenen Belastung der

kritischen Nord-Siid-Leitungen im APG-Netz fiir die vier betrachteten Zeitbereiche wieder.
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Bild 8.1: Haufigkeitsverteilung fiir den Leistungsfluss auf den drei Nord-Siid-Engpdssen fiir den

Zeitbereich Sommer (1.4.2002 - 30.9.2002), Tag (6:00 - 18:00 Uhr)
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Bild 8.2: Haufigkeitsverteilung fiir den Leistungsfluss auf den drei Nord-Siid-Engpdssen fiir den
Zeitbereich Sommer (1.4.2002 - 30.9.2002), Nacht (18:00 - 6:00 Uhr)
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Bild 8.3: Haufigkeitsverteilung fiir den Leistungsfluss auf den drei Nord-Siid-Engpdssen fiir den
Zeitbereich Winter (1.10.2001 - 31.3.2002), Tag (6:00 - 18:00 Uhr)
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Bild 8.4: Haufigkeitsverteilung fiir den Leistungsfluss auf den drei Nord-Siid-Engpdssen fiir den

Zeitbereich Winter (1.10.2001 - 31.3.2002), Nacht (18:00 - 6:00 Uhr)

8.2 Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen der WEA-Einspeisung

Die folgenden Bilder geben, getrennt fiir die vier betrachteten Zeitbereiche, die Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktionen der WEA-Einspeisung wieder, die aus [55] fiir ein grofles binnenldndisches WEA-
Kollektiv mit 2000 Volllaststunden abgeschatzt wurden.
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Bild 8.5: Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Windeinspeisung bezogen auf die installierte
WEA-Leistung fiir den Zeitbereich Sommer, Tag (6:00 - 18:00 Uhr)
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Bild 8.6: Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Windeinspeisung bezogen auf die installierte

WEA-Leistung fiir den Zeitbereich Sommer, Nacht (18:00 - 6:00 Uhr)
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Bild 8.7: Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Windeinspeisung bezogen auf die installierte
WEA-Leistung fiir den Zeitbereich Winter, Tag (6:00 - 18:00 Uhr)
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Bild 8.8: Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Windeinspeisung bezogen auf die installierte
WEA-Leistung fiir den Zeitbereich Winter, Nacht (18:00 - 6:00 Uhr)
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9 Windenergieanlagen — Technik und Errichtungs-/Betriebs-

kosten

Dieses Kapitel gibt einen grundsitzlichen Uberblick iiber Entwicklungsstand und -tendenzen der

WEA-Technik sowie der auf Betreiberseite anfallenden Kosten von WEA.

9.1 Technik der Windenergieanlagen

9.1.1 Wirkungsweise, Generatorkonzepte und Regelung

Wirkungsweise von Windenergieanlagen

In einer Windenenergieanlage (WEA) wird die durch die Rotoren aufgenommene Bewegungsenergie
in einem Generator in elektrische Energie umgewandelt. Die Energieerzeugung einer modernen WEA
ist neben der Rotorflache durch die Windgeschwindigkeit und durch ihre Leistungsregelung bestimmit.
Am Beispiel der Leistungskennlinie einer WEA vom Typ AN BONUS 2 MW/76, deren Verlauf quali-
tativ auch fiir andere WEA-Typen gilt und im Bild 9.1 wiedergegeben wird, sollen die Effekte bei

ansteigender Windgeschwindigkeit betrachtet werden:

e Bei sehr kleinen Windgeschwindigkeiten unter 3 m/s bleibt die WEA abgeschaltet, da ihr Ertrag

ohnehin sehr gering ist.

e Ubersteigt die Windgeschwindigkeit diesen Schwellwert, schaltet sich die WEA zu. Die erzeugte
Leistung steigt entsprechend den physikalischen Zusammenhidngen mit der dritten Potenz der

Windgeschwindigkeit an.

e Bei einer von dem Hersteller vorgegebenen Windgeschwindigkeit beginnt die Leistungsregelung

zu arbeiten und verringert den kubischen Anstieg der Leistung mit der Windgeschwindigkeit.

e Die WEA erreicht bei der Bemessungs-Windgeschwindigkeit ihre Bemessungsleistung, im Bild 9.1
bei rund 16 m/s (entsprechend Windstérke 7, “steifer Wind”). Die Leistung bleibt dann konstant bis
zur Ausschalt-Windgeschwindigkeit, im Bild 9.1 bei 25 m/s. Die WEA schaltet dann ab, da die
Leistungsregelung nicht weiter begrenzend eingreifen kann und mechanische Beschddigungen der

Rotoren vermieden werden missen.

Die WEA bleibt abgeschaltet, solange die Windgeschwindigkeit iiber der Wiedereinschalt-
Windgeschwindigkeit bleibt. Dieser Wert liegt in der Regel in der Nédhe der Bemessungs-
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Windgeschwindigkeit. Das Einschaltverhalten der WEA bei dieser Windstdrke wird in der Typzertifi-

zierung Uberpriift.
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Bild 9.1: Typische Leistungskennlinie einer WEA am Beispiel des Typs AN BONUS 2 MW/76

Die Kennwerte der heute am hiufigsten installierten WEA streuen bei den Einschaltgeschwindigkeiten
nur gering, diese liegen zumeist bei 3 m/s bis 4 m/s (entspricht Windstérke zwei bis drei, ,,leichte Bri-
se* bis ,,schwache Brise®). Die Ausschaltgeschwindigkeiten hingegen reichen von 19 m/s (z.B. NEG
Micon NM 72) bis 28 m/s (z.B. DeWind 60). Dies entspricht den Windstdrken acht (,,stiirmischer
Wind) bis zehn (,,schwerer Sturm*). Die maximale Leistungsabgabe, d. h. Bemessungsleistung, wird
erreicht bei Windgeschwindigkeiten von 11,8 m/s (z.B. Enercon Wind 1.5 sl) bis 17 m/s (z.B. Vestas
V 66), entsprechend den Windstérken sechs (,,starker Wind*) bis sieben (,,steifer Wind*).

Generatorkonzepte

Vor allem wegen der mechanischen Belastungsgrenzen der Rotorblitter weist die Antriebswelle einer

WEA eine vergleichsweise geringe Drehzahl bei hohen Drehmomenten auf. Um einen direkt am Netz
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angeschlossenen Generator antreiben zu kénnen, miisste dieser eine hohe Polpaarzahl aufweisen (ent-
sprechend dem Quotienten aus der Netzfrequenz, d. h. 3000 U/min, und der Drehzahl des Rotors, d. h.
kleiner gleich etwa 30 U/min) und ein hohes Drehmoment aufnehmen koénnen. Beide Forderungen
bedingen eine groBe und entsprechend schwere Ausfiihrung des Generators. Dies wird wegen des Ein-

baus in der Gondel und wegen der erhohten Kosten eines solchen Generators nicht angestrebt.

Deshalb werden die meisten WEA-Generatoren iiber ein mechanisches Getriebe angetrieben, welches
die Drehzahl typischerweise in einem festen Verhiltnis von ungefdhr 1:50 umsetzt bei entsprechend
verringertem generatorseitigen Drehmoment. Bei der Mehrzahl der auf dem Markt befindlichen WEA-
Typen erfolgt die Umwandlung der so transformierten mechanischen Leistung in elektrische Leistung
mittels eines Asynchrongenerators und direkter Netzkopplung. Beim Asynchrongenerator unterschei-
det sich die Drehzahl des Laufers von der durch die Netzfrequenz und die Polpaarzahl vorgegebenen
Drehzahl des Stiinderfeldes. Uber die Differenzdrehzahl (=Schlupf) kann elektrische Energie ins Netz
gespeist werden. Allerdings ist der Bereich des zuldssigen Schlupfes sehr begrenzt, der maximale
Schlupf betrdgt ca. 1 %. Deshalb ist die Drehzahl beim klassischen einfachgespeisten Asynchrongene-
rator praktisch konstant zu halten. Um die Vorziige variabler Drehzahlen bis etwa 60 % iiber der Syn-
chrondrehzahl nutzen zu kénnen, werden heute hiufig doppeltgespeiste Asynchrongeneratoren mit

Pulsweitenmodulation verwendet.

Der Vorzug variabler Drehzahlen wird beim Verhalten der WEA gegeniiber Windbden deutlich: wih-
rend bei drehzahlkonstanten Generatoren die aus der Boe aufgenommene Energie ohne sofort wirksa-
me Regelvorrichtungen (siehe nachfolgenden Punkt ,,Wirkleistungsregelung®) zu einem Anstieg der
abgegebenen elektrischen Leistung fiihrt, der unter Umstinden auch zur Uberschreitung der Bemes-
sungsleistung fiihrt, kann hier die aus der Boe aufgenommene Energie voriibergehend als zusétzliche
Rotationsenergie in Form einer erhdhten Drehzahl mechanisch gespeichert werden. Die variable Dreh-
zahl erlaubt umgekehrt auch bei plétzlicher Verringerung der Windgeschwindigkeit eine Entnahme
von Rotationsenergie. Somit fiihren variable Drehzahlen neben einer geringeren Belastung des Getrie-

bes durch Drehmomentst6f3e vor allem zu einer gewiinschten Glattung der Leistungsabgabe.

Erfolgt eine Netzkopplung iiber Wechselrichter, so kann die Energiewandlung auch in einem Syn-
chrongenerator geschehen. Bei diesem Konzept kann die WEA unabhéngig vom verwendeten Genera-
tortyp mit variablen Drehzahlen betrieben werden, da der erzeugte elektrische Strom {iber einen elekt-
ronischen Wechselrichter zunédchst in Gleichstrom und dann in Drehstrom mit vorgegebener Netzfre-
quenz (50 Hz) umgewandelt wird. Die Zuléssigkeit verdnderlicher Drehzahlen erlaubt auch hier wie
bei doppeltgespeisten Asynchrongeneratoren die Beschleunigung oder das Abbremsen des Rotors

durch Windboéen und somit eine voriibergehende Speicherung oder Entnahme von Rotationsenergie.

August 2003 CONSENTEC/IPEWN /ESH



96 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Die Netzanbindung {iber Wechselrichter ermdglicht zudem, dhnlich wie bei der direkten Netzkopplung
iiber einen doppeltgespeisten Asynchrongenerator, die direkte Regelung der abgegebenen Blindleis-

tung.

Wirkleistungsregelung

Aus wirtschaftlichen Uberlegungen ist es nicht sinnvoll, eine WEA entsprechend den selten auftreten-
den, sehr hohen Windgeschwindigkeiten auszulegen. Stattdessen arbeitet man mit einer Leistungsrege-
lung, um — wie oben ausgefiihrt — bei Windgeschwindigkeiten oberhalb der Bemessungswindge-
schwindigkeit (entsprechend der Bemessungsleistung) die erzeugte elektrische Leistung herabzure-

geln. Es kénnen zwei prinzipiell verschiedene Methoden der Leistungsregelung unterschieden werden:

e Bei der Blattwinkelregelung (Pitchregelung) werden die Rotorblitter mit steigenden Windge-
schwindigkeiten aus dem Wind gedreht, um eine Leistungsabgabe oberhalb der Bemessungsleis-
tung zu verhindern. Abhingig von der gemessenen elektrischen Leistung erfolgt eine Drehung der
Rotorblitter um ihre Lingsachse, die bewirkt, dass der Anteil der aufgenommenen Windenergie
verringert wird. Steigt die Windgeschwindigkeit bei maximaler Drehung der Rotorblétter weiter an,

muss die WEA festgebremst und vom Netz genommen werden.

e Bei der Leistungsregelung durch Stromungsabriss (Stallregelung) sind die Rotorblitter im Gegen-
satz zu Anlagen mit Pitchregelung klassischerweise in einem festen Winkel an der Nabe befestigt.
Die Rotorblattprofile weisen bei dieser Form der Leistungsregelung eine Geometrie auf, die bei
hohen Windgeschwindigkeiten zu zunehmenden Turbulenzen auf der windabgewandten Seite der
Rotorblatter fiihren. Dieser sogenannte Stromungsabriss (englisch: stall) hat zur Folge, dass die den
Rotor antreibende Auftriebskraft verringert wird. Die Rotorblétter einer stallgeregelten WEA sind
in ihrer Léngsachse leicht verwunden, wodurch eine allmihlich einsetzende Wirkung des Stro-
mungsabrisses erreicht wird. Bei der aktiven Stallregelung erfolgt zusétzlich dhnlich der Pitchrege-
lung abhéngig von der Windgeschwindigkeit eine Drehung der Rotorblétter um ihre Lingsachse.
Allerdings erfolgt hier die Drehung in umgekehrter Richtung, d. h. bei groen Windstirken werden

die Rotorblitter in den Wind gedreht um den Effekt des Stromungsabrisses zu verstirken.

Im Gegensatz zur passiven Stallregelung erlauben sowohl die aktive Stallregelung als auch die Pitch-
regelung eine wesentlich exaktere Leistungsregelung. Dies ermdglicht es, die abgegebene Leistung in
einem weiten Bereich der Windstirken recht konstant auf dem Niveau der Bemessungsleistung zu
halten und verhindert auch bei Boen ein Ansteigen der abgegebenen Leistung iiber den genannten

Wert hinaus. Dem stehen allerdings hohere Kosten gegeniiber, so dass es eine Frage der Wirtschaft-
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lichkeit ist, welcher Mechanismus zur Leistungsregelung eingesetzt wird. Auch netztechnische Aus-

wirkungen konnen bei der Auswahl eine Rolle spielen.

Tabelle 9.1 gibt eine Ubersicht iiber die Generator- und Regelkonzepte derzeit angebotener WEA-

Typen einiger marktfiihrender Hersteller.

Hersteller Typ Leistung Generatorkonzept Regelkonzept
AN Bonus | AN44-3 600 kW | Asynchrongenerator mit prak- Stallregelung
ANS4 1.000 kKW tisch konstanter Drehzahl CombiStall®-
ANG62 | 1.300 kW System: aktive Stall-
AN76 | 2.000 kW regelung mit Rotor-
AN82 | 2.300 kW blattverstellung
Enercon E-40 600 kW | direktgetriebener Synchron- Pitchregelung

E-58 1.000 kW | Ringgenerator mit variabler Fre-
E-66 1.800 kW | quenz und Einspeisung tiber
E-66 2.000 kW | Wechselrichter

GE Wind 900s 900 kW | doppeltgespeister Asynchron- Pitchregelung
Energy 1.5S/SL | 1.500 kW | generator mit variabler Drehzahl
NEG Micon | NM48 750 kW | Asynchrongenerator mit prak- Stallregelung

NMS52 900 kW | tisch konstanter Drehzahl, je-
NM60 | 1.000 kW | doch polumschaltbar 8/6-
NM64C | 1.500 kW | bzw. 6/4-polig

NMS82 | 1.500 kW Active-Stall®-
NM72C | 1.500 kW Regelung mit Ro-
NM72 | 2.000 kW torblattverstellung
NMS8O0 | 2.500 kW | doppeltgespeister Asynchron- Pitchregelung
NM92 | 2.750 kW | generator mit variabler Drehzahl
Nordex N43 600 kW | Asynchrongenerator mit prak- Stallregelung
(bzw N50 800 kW | tisch konstanter Drehzahl, je-
Siidwind) N60/62 | 1.300 kW | doch polumschaltbar 6/4-polig
S70/77 | 1.500 kW | doppeltgespeister Asynchronge- Pitchregelung
N80 2.500 kW | nerator mit variabler Drehzahl
N90 2.300 kW
Vestas v47 660 kW | OptiSlip®:doppeltgespeister OptiTip®:

Asynchrongenerator mit be- Pitchregelung
grenzt variabler Drehzahl (10%)

V52 850 kW | OptiSpeed™:doppeltgespeister
V66 1.750 kW | Asynchrongenerator mit variab-
V80 2.000 kW | ler Drehzahl

Tabelle 9.1 Generator- und Regelkonzepte wichtiger WEA-Typen einiger marktfiihrender Herstel-

ler
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Innerhalb der betrachteten Herstellergruppe werden Asynchrongeneratoren mit praktisch konstanter
Drehzahl, d. h. einem maximalen Schlupf von 1 %, nur von AN Bonus noch iiber den gesamten Leis-
tungsbereich von 600 kW bis 2.300 kW angeboten. NEG Micon und Nordex statten lediglich noch die
WEA-Typen mit ,,kleinerer Bemessungsleistung bis einschlieBlich 2.000 bzw. 1.300 kW mit solchen
Generatoren konstanter Drehzahl aus. Die anderen betrachteten Hersteller bieten dieses Generatorkon-

zept nicht oder nicht mehr an.

Bei allen WEA-Typen mit konstanter Drehzahl findet die Stallregelung, d. h. die Leistungsregelung
mittels Stromungsabriss, Anwendung. Nur mit diesem Regelverfahren kann ohne Blattwinkelverstel-
lung und damit ohne Zeitverzogerung im Falle einer plotzlichen Boe eine Regelung der an den Gene-
rator (und nachfolgend an das Netz) weitergeleiteten Leistung erfolgen. Dies ist erforderlich, da eine
»~Zwischenspeicherung® einer aus der Boe aufgenommenen Energie in Form von zusétzlicher Rotati-
onsenergie, wie oben bereits erldutert, nicht moglich ist. Bet WEA mit konstanter Drehzahl und Leis-
tungen von 1.500 kW und mehr findet bei allen genannten Anlagen eine aktive Stallregelung statt, die

eine genauere Leistungsregelung erlaubt.

Doppelt gespeiste Asynchrongeneratoren mit variabler Drehzahl finden bei allen gelisteten WEA-
Typen der Anbieter GE Wind Energy und Vestas iiber den gesamten betrachteten Leistungsbereich
sowie bei allen WEA-Typen von NEG Micon ab 2.500 kW und bei WEA-Typen ab 1.500 kW des
Herstellers Nordex Anwendung. Wegen der variablen Drehzahl (bis zu 60 % tliber Synchrondrehzahl)
der Generatoren kann hier das Prinzip der Pitchregelung iiberall Anwendung finden. Die hiermit er-
reichbare sehr prazise Leistungsregelung erfolgt wegen der mechanischen Rotorblattverstellung mit
einem gewissen Zeitverzug, in der die Differenzleistung der Rotationsenergie zugefiihrt oder entnom-
men wird. Ferner erlauben die variablen Drehzahlen eine Optimierung des Wirkungsgrades und eine
Reduktion der Schallemission abhingig von den Windverhiltnissen. Gegeniiber Anlagen mit konstan-

ter Drehzahl ergeben sich bei diesem Konzept hohere Investitionskosten.

Anders als die schon genannten Hersteller verfolgt der Anbieter Enercon ein Konzept, bei dem die
Leistungswandlung in Synchrongeneratoren erfolgt, die in ein Zwischennetz variabler Frequenz spei-
sen. Nach Gleichrichtung wird der elektrische Strom auf die konstante Netzfrequenz wechselgerichtet.
Da das Zwischennetz eine variable Frequenz erlaubt, muss der Synchrongenerator bei diesem Konzept
— anders als es der Name impliziert — nicht mit einer durch eine vorgegebene Netzfrequenz synchro-
nen Drehzahl betrieben werden. Er kann vielmehr mit variabler Drehzahl laufen, so dass diese WEA-
Typen hinsichtlich der gleichméBigen Leistungsabgabe, der Optimierung des Wirkungsgrades und der
Schallemissionsreduktion die gleichen Vorziige wie solche mit doppeltgespeisten Asynchrongenerato-

ren aufweisen. Anfangliche Probleme mit Netzriickwirkungen (Oberschwingungen) durch den Wech-
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selrichter sind heute weitgehend geldst. Bei diesen WEA-Typen wird auf den Einsatz eines mechani-

schen Getriebes verzichtet.

Blindleistungsregelung

Neben der Regelung der Wirkleistungsabgabe ist auch die Einhaltung der Vorgaben des Netzbetrei-
bers hinsichtlich der Blindleistungsbilanz von Bedeutung fiir eine problemlose Integration von WEA
in bestehende elektrische Netze. Die Mechanismen der Blindleistungsregelung sind vom eingesetzten

Generatorkonzept bzw. des Verfahrens der Netzkopplung abhéngig.

WEA, die iiber einen impulsdauermodulierten Wechselrichter an das Netz gekoppelt sind, konnen die
abgegebene Blindleistung praktisch unabhéngig von der Wirkleistungsabgabe regeln, d. h. den Leis-
tungsfaktor cos ¢ weitgehend frei einstellen. In der Praxis wird z. B. von E.ON Netz gefordert, dass
bei Wirkleistungsabgabe der Windpark als Grundanforderung mit einem Leistungsfaktor von 0,975
(induktiv) bis 0,975 (kapazitiv) betrieben werden konnen muss [42]"%. Der Wechselrichter kann an

solche Forderungen durch geeignete Auslegung angepasst werden.

Auch fiir eine Netzkopplung iiber einen doppeltgespeisten Asynchrongenerator gilt, dass der cos ¢ in
einem begrenzten Bereich frei eingestellt werden kann, der durch die Auslegung der iiber die IGBTs
eingespeisten Leistung bestimmt wird. Der Einsatz moderner IGBT-Technologie im in den Asyn-
chrongenerator einspeisenden Umrichter erlaubt eine Pulsweitenmodulation, die eine unabhingige

Regelung der Blindleistungsabgabe in das Netz ermdglicht.

Auf der Kostenseite ergibt sich beim Einsatz eines doppeltgespeisten Asynchrongenerators im Ver-
gleich zum Enercon-Konzept zunichst ein Kostenvorteil, da im Vergleich zum Wechselrichtereinsatz
nur ein Drittel der zur Verfligung zu stellenden Blindleistung iiber IGBTs zugefiihrt werden muss, so
dass hier weniger Bauelemente bzw. Bauelemente mit geringerem Stromfiihrungsvermdgen eingesetzt
werden konnen. Andererseits ist der Aufbau eines doppelt gespeisten Asynchrongenerators ver-
gleichsweise komplex, zudem ist bei diesem Konzept ein Getriebe erforderlich, beides verursacht
Mehrkosten. Basierend auf der Tatsache, dass beide Konzepte einen wesentlichen Weltmarktanteil
erobern konnten (s. Bild 9.3), kann abgeleitet werden, dass ein eindeutiger Kostenvorteil weder zu

Gunsten des einen noch des anderen Konzeptes besteht.

2" Die Literaturverweise dieses Anhangkapitels beziehen sich auf die Literaturliste des Hauptteils (Kapitel 7)
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Anders als bei diesen beiden Konzepten verfligen WEA mit konstanter Rotordrehzahl und Netzkopp-
lung tiber einfache Asynchrongeneratoren nicht iiber die Fahigkeit zur variablen Blindleistungsabgabe.
Hier erfolgt die Blindleistungsregelung iiber externe Kondensatoren, die nach Bedarf durch einen Reg-
ler zugeschaltet werden. Bei diesem hinsichtlich der Investitionskosten giinstigeren Konzept ist zu
beachten, dass es bei der Trennung der WEA vom Netz unter bestimmten Umsténden zu einer Eigen-
erregung des Generators durch die Kompensationskondensatoren kommen kann, welche durch eine
geeignete Schaltung vermieden werden muss (siehe auch [43]). Bei der Zu- oder Abschaltung solcher
Kompensationseinrichtungen ist nach [44] zu beachten, dass das Verteilernetz nicht unzuléssig beein-
flusst werden darf. Die Kompensationskondensatoren diirfen nicht ohne den Generator mit dem Netz
verbunden sein. Wechselrichter diirfen nur zugeschaltet werden, wenn sie auf ihrer Wechselstromseite

spannungslos sind [43].

9.1.2 Generatorleistungen, Zuverlassigkeit und Betriebserfahrungen

Mit den kontinuierlich steigenden Rotordurchmessern konnten auch die Generatorleistungen der ange-
botenen WEA-Typen in den vergangenen Jahren erheblich gesteigert werden. Wie Bild 9.2 verdeut-
licht, weisen die grofiten heute in Serie produzierten WEA Generatorleistungen von rund 2.500 kW
auf. Das Spektrum der derzeit angebotenen Leistungsgrofen beginnt bei Anlagen mit rund 300 kW.
Tabelle 9.2 gibt die derzeit grofiten Generatorleistungen der von einigen fithrenden WEA-Herstellern

als Serienprodukte angebotenen Anlagen wieder.

140 3.000
# Serienproduktion
g 120 2.500
A Prototypen A = .
=
= 100 o =
5 A “ = 2.000
2 o
$ 80 a5 E
E ” £ 1.500 .
S 60 Tz A 2
3 a A £ 1.000
= 40 «* z
S S E -
& 20 s 5 500 7
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Jahr Jahr
Bild 9.2: Entwicklung der Rotordurchmesser und Generatorleistungen [33]
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Hersteller Typ Leistung
AN Bonus ANS2 2.300 kW
Enercon E-66 2.000 kW
GE Wind Energy 1.5SL 1.500 kW
NEG Micon NM92 2.750 kW
Nordex N8O 2.500 kW
Vestas V80 2.000 kW
Tabelle 9.2:  Grofste derzeit in Serienproduktion angebotene Generatorleistungen einiger grofier

WEA-Hersteller

Anlagen mit 3.000 kW und hoherer Leistung sind in der Entwicklungsphase bzw. bereits als Prototy-
pen im Betrieb. Sie werden vor allem im Offshore-Bereich, zum Teil aber auch im Onshore-Bereich
dort eingesetzt werden, wo ein wirtschaftlicher Betrieb bisher nicht moglich war. ,.Kleine® WEA mit
Generatorleistungen von einigen hundert kW finden dort Einsatz, wo entweder lokal das Netz zu
schwach ist, um groBere Leistungen bzw. Leistungsschwankungen aufzunehmen oder wo aufgrund der
vorhandenen Infrastruktur (z. B. Anlieferung und Aufbau) bzw. Bauauflagen (maximale Turmhohe)

Einschrankungen vorgegeben sind.

Die vorliegenden Betriebserfahrungen mit WEA zeigen, dass insbesondere in den ersten Monaten
nach Inbetriebnahme sowie beim Einsatz neuer Technologien mit iiberdurchschnittlichen Nichtver-
fiigbarkeiten der Anlagen gerechnet werden muss. Auch wenn Prototypen neuer Anlagen vor Beginn
der Serienproduktion zunéchst einer ausgiebigen Testphase unterzogen werden, sind ,,Kinderkrankhei-
ten“ nicht immer auszuschliefen. So zeigten Anlagen mit Netzkopplung iiber Wechselrichter zunéchst
erhohte Nichtverfligbarkeiten, die im wesentlichen durch die vergleichsweise geringe Verfiigbarkeit
des Wechselrichters bestimmt wurden. Auch neue Umgebungsbedingungen kénnen die Verfiigbarkeit
reduzieren. So wurde bei einer 1992 im Erzgebirge auf 891 m Hohe iiber NN installierten WEA eine
erhohte Nichtverfiigbarkeit aufgrund Vereisung in den Wintermonaten festgestellt [36]. Hier fiihrte
zundchst der vereisungsbedingte Stillstand des Gondelanemometers zum Stop der Anlage. Der danach
einsetzende massive Eisansatz an den Rotorbléttern blieb dann bis zum nichsten Tauwetter bestehen.
Erst Verfahren, die durch direkte oder indirekte Beheizung die Sensoren eisfrei hielten, fithrten zum
Uberwinden dieser Anfangsschwierigkeiten. Heute werden testweise auch Spezialbeschichtungen der

Rotorblitter gegen eine mogliche Vereisung eingesetzt.

Verstindlicherweise sind Betriebserfahrungen mit Anlagen neueren Typs aufgrund der Kiirze der Be-

triebsdauer der Mehrzahl der Anlagen nur in sehr geringem Umfang vorhanden. Von Herstellerseite
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wird auch fiir vergleichsweise neue Anlagen mit Rotordurchmessern iiber 60 m und bei Betrieb in
Extremlagen noch mit hohen Verfiigbarkeiten gerechnet. So geht Vestas beim Tauernwindpark, wo 11
WEA vom Typ V66 mit je 1.750 kW Bemessungsleistung auf 1.900 m Hohe iiber NN auf den Niede-
ren Tauern installiert sind, von einer Verfiigbarkeit von 98 % aus [37]. Tatsdchlich zeigen die erfass-
ten Daten fir Janner und Februar 2003, d. h. wenige Wochen bzw. Monate nach Inbetriebnahme der
einzelnen WEA, eine durchschnittliche Verfiigbarkeit von bereits 95,4 % bzw. 95,9 %, obgleich die
im Dezember 2002 in Betrieb genommene WEA 7 mit einer noch geringen Verfiigbarkeit von 90,6 %
bzw. 81,9 % die Durchschnittswerte noch stark reduzierte. Die zehn anderen, schon im Oktober 2002
im Betrieb befindlichen WEA wiesen im Februar 2003 trotz der extremen Umgebungsbedingungen

bereits eine durchschnittliche Verfiigbarkeit von tiber 97 % auf.

9.1.3 Marktanteile, Entwicklungstendenzen und internationaler Vergleich

Der weltweite WEA-Markt wird durch eine iiberschaubare Anzahl von Herstellern bestimmt. Bild 9.3
zeigt, dass im Jahr 2001 mehr als 50 % der weltweit neu installierten WEA-Leistung auf Anlagen aus
dem Hause der drei groften Hersteller Vestas, Enercon und NEG Micon basierte. Die zehn groBten
Hersteller wiesen einen Marktanteil von nahezu 94 % auf. Bild 9.4 belegt, dass auch die Aufstellungs-
orte der neu installierten WEA eine starke Konzentration aufweisen: In nur drei Landern (Deutsch-
land, USA und Spanien) wurden zusammen fast 78 % der in 2001 neu installierten Leistung aufge-
stellt, davon wiederum knapp die Hélfte in Deutschland. Betrachtet man den derzeit grofiten WEA-
Markt Deutschland genauer, so ldsst sich erkennen, dass es regional durchaus bedeutsame Unterschie-
de bei den Marktanteilen gibt. Bild 9.5 gibt die Marktanteile der in 2002 in Deutschland installierten
WEA-Leistung (3.247 MW) wieder. Hier hat der Hersteller Enercon eine dominante Rolle und lieferte
mehr als 1/3 der neu installierten WEA-Leistung. Gemeinsam mit Vestas betrdgt hier bereits der
Marktanteil der beiden grofiten Hersteller mehr als 50 %. Anlagen des spanischen Herstellers Gamesa,

weltweit in 2001 an flinfter Position, spielten hier hingegen keine Rolle.
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Installation nurin 2001:
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Bild 9.3: Marktanteile der 10 grofiten WEA-Hersteller am Weltmarkt 2001 bezogen auf die

installierten Leistungen
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Bild 9.4: Anteile der 10 fiihrenden Windenergielinder an den WEA-Aufstellungsorten 2001

bezogen auf die installierten Leistungen
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DeWind Fuhrldnder
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Bild 9.5: Marktanteile der 10 grofiten WEA-Hersteller am deutschen Markt 2002 bezogen auf

die installierten Leistungen [33]

In Osterreich ist die kumulierte installierte WEA-Leistung im Vergleich zum betrachteten deutschen
Markt noch sehr gering. Von 1994 bis 2002 wurden in Osterreich 139,3 MW WEA-Leistung instal-
liert. Da innerhalb eines Windparks héufig Anlagen eines gleichen Typs eingesetzt werden und in
Osterreich derzeit noch einige wenige groBe Windparks die Statistik bestimmen, zeigt die Verteilung
der Marktanteile in Bild 9.6 im Vergleich zum deutschen Markt (Bild 9.5) eine noch stérkere Konzent-
ration auf einige wenige Anbieter. So wurde z. B. in den im Jahre 2002 realisierten Windparks mit
insgesamt 44,8 MW [45] rund ein Drittel der dargestellten kumulierten Leistung in Betrieb genom-
men, wovon wiederum knapp die Hélfte (19,25 MW) allein im Tauernwindpark [37] installiert ist, in
dem nur Anlagen vom Typ Vestas V66 eingesetzt sind. So ist es denn auch wenig verwunderlich, dass
im Jahr 2002 die Hersteller Vestas (53,1%) und Enercon (46,9%) sich den gesamten Osterreichischen
Markt teilten. Mit einer zukiinftig deutlich ansteigenden Anzahl von groBeren Windparks in Osterreich

werden sich auch hier die Marktanteile voraussichtlich noch etwas diversifizieren.

Will man die Entwicklung der Marktanteile fiir Rotordurchmesser der jeweils neu installierten WEA
betrachten, so eignet sich hierfiir der dsterreichische Markt wegen der geringen Zahl der installierten
Anlagen weniger gut. Deshalb soll dies an Hand des deutschen Marktes geschehen, wofiir die Daten
flir die vergangenen 15 Jahre verfiigbar sind und in Bild 9.7 wiedergegeben werden. Es ist zu erwar-

ten, dass diese Kennzahlen auch filir andere gro3e Mérkte repréisentativ sind.
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andere

NEGMicon 7.4%
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AN Bonus Enercon
10,3% 39,8%
Vestas
38,6%
Bild 9.6 Marktanteile installierter Windkrafileistung in Osterreich 1994-2002 (kumulierte in-

stallierte Leistung: 139,3 MW) [45]

Bild 9.7 lasst erkennen, dass nach Start der Serienproduktion groBerer Anlagentypen diese stets rasch
den Lowenanteil an der jéhrlich neu installierten Leistung einnahmen. Derzeit stellen Anlagen mit
Rotordurchmessern tiber 60 m bis 90 m rund 80 % der neu installierten Leistung in Deutschland. Der
Verlauf der dargestellten Kurven in der Vergangenheit ldsst ferner vermuten, dass diese Groenklasse
mit Leistungen von rund 1500 bis 2500 kW auch in den kommenden drei Jahren, in denen
voraussichtlich ein GroBteil des in Osterreich geplanten WEA-Ausbaus erfolgen wird, den Markt

dominieren wird.

Trotz der Dominanz der groflen Anlagen mit Generatorbemessungsleistungen um 2.000 kW bei den
jahrlich neu installierten Leistungen ist die durchschnittliche Leistungsgrofe (noch) geringer. So wa-
ren in Osterreich Ende 2002 164 WEA mit einer durchschnittlichen installierten elektrischen Leistung
von ,,nur” 850 kW in Betrieb. Dies liegt daran, dass die Anlagen kleinerer Leistung zwar bezogen auf
die neu installierten Leistungen nur eine untergeordnete Rolle spielen, bezogen auf die Anzahl der

insgesamt installierten Anlagen aber einen wesentlichen Anteil haben.

Auch zukiinftig werden die Rotordurchmesser und damit die Generatorleistungen der angebotenen
WEA weiter wachsen. Als Beispiele flir derzeitig in Entwicklung und Erprobung befindliche WEA-
GroBen seien hier die Typen 3.2s und 3.6 von GE Wind Energy [34] mit 3.200 kW bzw. 3.600 kW
Bemessungsleistung und E-112 von Enercon mit 4.500 kW Bemessungsleistung genannt. Eine WEA

letzteren Typs wurde in 2002 in Sachsen-Anhalt als Prototyp in Betrieb genommen [35].
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Bild 9.7: Marktanteile von WEA getrennt nach Rotordurchmessergruppen am deutschen Markt
1987-2002 bezogen auf die installierten Leistungen [33]

Neben der Weiterentwicklung hin zu groBeren Leistungen werden zukiinftig Fragen der Integrations-
fahigkeit in Netze mit lokal hohen Anteilen an Einspeisungen durch WEA oder andere dezentrale Ein-
heiten an Bedeutung gewinnen. Dementsprechend zeigen sich Trends zur Entwicklung von Anlagen,
die Beitrdge zur Kurzschlussleistung liefern und mittels ausgedehnterer Leistungsregelung hoéhere
Ausschaltwindgeschwindigkeiten und damit seltenere Ausschaltungen aus Volllastbetrieb aufweisen,
sowie eine zunechmende Bedeutung von Systemdienstleistungen (Spannungsregelung), die von WEA

erbracht werden.

9.2 Netzanschluss

In diesem Abschnitt werden technisch-wirtschaftliche Aspekte im Zusammenhang mit dem Netzan-
schluss von WEA bzw. Windparks erortert. Neben den Auswahlkriterien fiir die Netzspannungsebene
werden die Netzriickwirkungen durch WEA und die daraus abgeleiteten Anschlussbedingungen erldu-
tert. Den Abschluss bilden Ausfiihrungen zu den Schutzkonzepten. Im Vordergrund stehen dabei
grundsitzliche Erwdgungen, die fallspezifische Analysen bei konkreten Anschlussanfragen selbstver-
standlich nicht ersetzen konnen. Planungen konkreter WEA-Anschliisse konnen hinsichtlich ihrer

technischen Ausfithrung von den nachfolgend diskutierten Fillen u. U. erheblich abweichen.Aufgrund
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der Tatsache, dass in Osterreich die Dynamik des WEA-Ausbaus erst seit relativ kurzer Zeit eingesetzt
hat, greifen wir bei unseren Ausfithrungen teilweise auf bereits umfangreicher vorliegende Erfahrun-

gen aus Deutschland zuriick.

9.2.1 Windparkleistungen und optimierte Netzspannungsebene

Die fiir die Windenergieerzeugung optimalen Spannungsebenen waren bereits in den Anfingen der
Windkraft Gegenstand eingehender Untersuchungen. MaB3gebender Parameter waren hierbei die in
Windparks auftretenden Verluste auf den Verbindungsleitungen zwischen den einzelnen Turbinen, die
bereits bei den in diesen Jahren {iblichen Einheitsleistungen von 200 kW als wirtschaftliches Optimum
ergaben, das Windparknetz als Mittelspannungsnetz auszufiihren. Diese Technik wird heute noch fiir

die z. Zt. groBten kommerziell eingesetzten Einheitsleistungen um 2 MW unveridndert verwendet.

Die Erzeugung der elektrischen Energie erfolgt in der Gondel des Windgenerators durch Generatoren
mit vergleichsweise geringen Spannungen zwischen 400 V und 1000 V abhédngig vom verwendeten
Generatortyp. Die Ableitung der Energie aus der Kuppel zum Ful der WEA erfolgt i. a. mit diesen
niedrigen Spannungen. Am Full der WEA befindet sich dann ein iiblicher Netztransformator, der die

Spannung auf die Mittelspannungsebene hochtransformiert.

Fiir den Anschluss des Windparks an das Netz der 6ffentlichen Energieversorgung geben die im Fol-
genden genannten Kriterien Anhaltswerte. Dabei stellen die angegebenen Windparkleistungen grobe
Richtwerte dar, die im Einzelfall anhand der konkreten Netzsituation und auf Grundlage der Bestim-

mungen der TOR zu {iberpriifen sind.
e A. Geringe Windparkleistung, typischerweise kleiner 6 MVA

Der wirtschaftlich giinstigste Anschluss ist der an eine bereits vorhandene Mittelspannungs-
Versorgungsleitung. Die Planung des Windparks ist dann so vorzunehmen, dass sich eine geringe
Entfernung zu der vorhandenen Leitung ergibt. Die mdgliche Anschlussleistung hingt von der

Ubertragungsfihigkeit der Leitung ab, die insbesondere in lindlichen Gebieten begrenzt ist.

Ublicherweise liegt die maximal anschlieBbare Leistung unter 6 MVA bei 20 kV und unter 3 MVA
bei 10-kV-Leitungen.

e B. Mittlere Windparkleistung bis ca. 30 MVA

Der wirtschaftlich giinstigste Anschluss ist der an die Sammelschiene einer vorhandenen Um-
spannanlage von 110 kV auf Mittelspannung mit Nutzung des fiir die 6ffentliche Versorgung vor-

handenen Umspanners. Die anschlieBbare Leistung ist begrenzt durch die Bemessungsleistung des
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vorhandenen Transformators und liegt in landlichen Gebieten bei maximal 31,5 MVA, {iblicher-

weise darunter.

Als Richtwert kann angenommen werden, dass Windparkleistungen (bzw. kumulierte Leistungen
rdumlich benachbarter Einzelanlagen) von maximal 30 MVA an eine Sammelschiene angeschlos-

sen werden konnen.
e C. Grofle Windparkleistungen iiber ca. 30 MVA

Der Anschluss erfolgt direkt an das 110-kV-Hochspannungsnetz oder das 380- bzw. 220-kV-
Hochstspannungsnetz iiber einen zum Windpark gehdérenden Umspanner. Als Mittelspannungsebe-
ne wird vom Betreiber des Windparks in der Regel 20 kV ausgewihlt, um die Ubertragungsverlus-

te auf der Mittelspannungsseite moglichst gering zu halten.

Als grober Richtwert kann angenommen werden, dass die maximal anschlieBbare Windparkleis-
tung entsprechend der thermischen Grenzleistungen der Hochspannungsleitungen bei etwa
100 MVA" fiir das 110-kV-Netz sowie bei etwa 400 MVA (220 kV) bzw. 1200 MVA (380 kV)

fiir das Hochstspannungsnetz liegt.

In Anbetracht des zu erwartenden Ausbaus von etwa 700 bis 1700 MW Windparkleistung in Oster-
reich erfordert Variante A das Vorhandensein von iiber 200 Windparkstandorten, die im Windangebot,
der Landschaftseignung und ihrer Lage zu den Versorgungsleitungen geeignet sein miissen. Erfah-
rungsgemal werden die fiir die Errichtungsgenehmigung dieser Parks bendtigten Verhandlungen mit
den Behdrden so viel Zeit in Anspruch nehmen, dass das Ziel nicht im vorgegebenen Zeitrahmen er-
reicht wiirde, selbst wenn diese Anzahl von Standorten vorhanden wire. Variante A scheidet damit als
Anschlussmoglichkeit fiir die erforderlichen Windparkleistungen aus, wird aber in Einzelfdllen auf-

grund ihrer wirtschaftlichen Vorteile von privaten Betreibern weiterhin angewendet werden.

Variante B und Variante C unterscheiden sich lediglich in der Anpassung der Umspanner an die
Windparkleistung und in den Eigentumsverhéltnissen in den Anlagen. Soweit technisch machbar wird
man Variante B wihlen, um die Investitionskosten fiir die Transformatoren und Schaltgerite einzuspa-

ren.

" Dieser Richtwert bezieht sich auf die Leistung eines einzelnen Windparks, wobei zu beriicksichtigen ist, dass
das Hochspannungsnetz ggf. mehrere Windparks aufnehmen muss und zusétzlich der Versorgung der {ibri-

gen Netzbenutzer dient.
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Allerdings schrankt Variante B die anschlieBbaren Windparkleistungen unter Umsténden unzuléssig
ein. Bei den fiir Osterreich ins Auge gefassten Windparkleistungen ist in der Mehrzahl der Fille vom
Anschluss an das 110-kV-Netz — oder, wie teilweise im Bereich der Parndorfer Platte geplant, tiber

30-kV-Kabel als mitunter leichter realisierbare Zwischenspannungsebene — auszugehen.

9.2.2 Netzruckwirkungen und Anschlussbedingungen

Die moglichen Netzriickwirkungen von WEA wurden bereits frithzeitig, z. B. schon vor mehr als zehn
Jahren bei den Netzbetreibern im Norden Deutschlands, erkannt und fithrten zu einem grof3 angelegten
Messprojekt durch die FGH, welches in Verdffentlichungen [46] und nationalen und internationalen
Tagungen [47, 48] vorgestellt und diskutiert wurde. Aus den dabei entstandenen Mess- und Beurtei-
lungskriterien entstanden in Zusammenarbeit mit der damaligen Vereinigung Deutscher Elektrizitats-
werke (VDEW) und der Fordergesellschaft Windenergie (FGW) die weltweit erste Priifvorschrift zur
Beurteilung von Netzriickwirkungen von WEA, die dann weitgehend unveridndert in die IEC 61400-
21:2001 [49] und in die identische Europanorm EN 61400-21:2002 [50] iibernommen wurden. Es
kann davon ausgegangen werden, dass alle auf dem europdischen Markt vertriecbenen WEA nach die-

ser Messvorschrift tiberpriift worden sind oder iiberpriift werden.

Gleichzeitig sind durch die bzw. unter Beteiligung der Netzbetreiber mit merklichen Anteilen an
Windenergie Richtlinien fiir die Beurteilung der Netzriickwirkungen durch WEA erarbeitet worden,
wie sie fiir Osterreich z. B. in den Technischen und organisatorischen Regeln fiir Betreiber und Benut-

zer von Ubertragungs- und Verteilernetzen (TOR) zu finden sind [44].

Die Empfehlungen der Netzbetreiber wurden von allen Beteiligten weitgehend akzeptiert, und die
Hersteller haben die Technik der WEA so entwickelt, dass sie diesen Empfehlungen fiir die in Frage
kommenden Netzanschlusspunkte entsprechen. Netzriickwirkungen sind damit heute mit wenigen

Ausnahmen kein entscheidendes Kriterium fir den Anschluss von WEA an das Netz.

Allerdings behandeln die Richtlinien bisher lediglich die Beurteilung der Netzriickwirkungen von
WEA beim Anschluss an das Mittelspannungsnetz. In den folgenden Abschnitten wird daher zu den
einzelnen Merkmalen der Netzriickwirkungen und deren Bedeutung auch fiir das Hochspannungsnetz
Stellung bezogen, wobei die Bewertungskriterien gem. TOR fiir das Mittelspannungsnetz [44] als

Beurteilungskriterium zugrunde gelegt werden.
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Spannungsanhebung

Unter Spannungsanhebung wird die Verdnderung der vereinbarten Versorgungsspannung durch den
Betrieb der Windenergieanlage verstanden. Sie ist abhéngig von der Einspeiseleistung der WEA und

dem Leistungsfaktor cos o.

Die TOR [44] legen hier fiir das Mittelspannungsnetz einen zuldssigen Wert von 2 % der Versor-
gungsspannung fest. Er entspricht dem auch in Deutschland angesetzten Wert und hat sich als geeignet

erwiesen.

Fiir das Hoch- und Hochstspannungsnetz ist die explizite Festlegung einer zuldssigen Spannungsanhe-
bung durch WEA 1. a. nicht erforderlich. Hier kann auf die festgelegte obere Grenze der Spannung fiir
Betriebsmittel U, zuriickgegriffen werden, die im 110-kV-Netz typischerweise 123 kV und im
380-kV-Netz 420 kV betragt. Im 110-kV-Netz haben alle Transformatoren zum 380-kV-Netz eine
Spannungsregelung durch Stufenschalter, so dass die Spannung vom Netzbetreiber stets unterhalb von
U, eingestellt werden kann. Im 380-kV-Netz bestimmt der geforderte Lastfluss die Hohe der erforder-
lichen Netzspannung, die gegebenenfalls durch Bereitstellung von Blindleistung durch die WEA ein-

zustellen ist.

Schaltbedingte Spannungsanderung

Schaltbedingte Spannungsédnderungen entstehen beim Zuschalten von WE-Einzelanlagen an das Netz.

Sie werden in der Typpriifung der WEA {iberpriift und konnen fiir jeden Netzpunkt berechnet werden.

Die TOR [44] legen hier fiir das Mittelspannungsnetz eine zuldssige Spannungsénderung von 3 % der
Versorgungsspannung fest. In Deutschland ist er mit 2 % etwas niedriger, und der Wert der TOR kann

als vorteilhaft fiir die WEA angesehen werden.

Die schaltbedingte Spannungsdnderung ist hochstens gleich dem Verhéltnis der beim Zuschalten der
WEA verbrauchten Scheinleistung zur Kurzschlussleistung des Netzes am Anschlusspunkt. Selbst bei
Annahme eines sehr ungiinstigen Einschaltverhaltens der WEA mit der 8-fachen Einschaltleistung,
muss eine WE-Einzelanlage eine Nennleistung von wenigstens 4 MW haben, um bei einem Anschluss
ans Hochspannungsnetz Spannungsénderungen in dieser Hohe zu erzeugen. Bei groBen WEA kann ein
solch grobes Einschaltverhalten schon aus mechanischen Griinden nicht toleriert werden; die besitzen
daher Vorkehrungen zur Begrenzung des Einschaltstroms. Als Folge haben schaltbedingte Span-
nungsdnderungen beim Anschluss einer einzelnen Anlage an das Hochspannungsnetz keine Bedeu-

tung.
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Auf der anderen Seite sind am Hochspannungsnetz viele Anlagen angeschlossen, die bei aufkommen-
dem Wind in kurzen Abstinden zuschalten. Durch die Vielzahl von Zuschaltungen innerhalb kurzer
Zeit konnen Verbraucherstorungen durch Flicker auftreten, der iiber mehrere Minuten andauert. Es
konnte daher zielfiihrend sein, den in den TOR [44] empfohlenen zuldssigen Wert fiir den Anschluss
an das Hochspannungsnetz auf Werte von 0,5 % bis 1 % der Netzspannung zu reduzieren. Da die
Kurzschlussleistungen in den Hochspannungsnetzen wenigstens um den Faktor 5 groBer sind als im
Mittelspannungsnetz, hitte eine solche Reduktion des zuldssigen Werts bei gleichbleibenden Verhal-

ten der WEA keine praktische Auswirkung.

Flicker

Flicker entsteht z. B. bei der Einspeisung durch direkt gekoppelte Asynchrongeneratoren durch das
Vorbeidrehen der Rotorblétter am Turm der WEA und die damit verbundene Leistungsschwankung.
Das Flickerverhalten der WEA wird in der Typpriifung tiberpriift und als Anlagenflickerbeiwert ge-

kennzeichnet.

Die TOR [44] empfehlen fiir das Mittelspannungsnetz die Anwendung einer zuldssigen Flickerstirke
von Py, = 0,46. Beim Parallelbetrieb empfiehlt sie weiterhin die Annahme einer stochastischen Uberla-

gerung, sodass die relative Flickerwirkung der WEA mit steigender Anzahl der Generatoren abnimmt.

Die Flickerwirkung der WEA hat bei modernen Anlagen auf ein Mal} abgenommen, das die Flicker-
wirkung auch beim Anschluss von Windparks an das Mittelspannungsnetz vernachlissigbar klein

macht. Er sollte jedoch fiir diese Anschlussvarianten A und B weiterhin iiberpriift werden.

Beim Anschluss an das Hochspannungsnetz sollte eine etwas geringere zuldssige Flickerstiarke ange-
setzt werden, da sich der Flicker im Hochspannungsnetz dem Flicker im Mittel- und Niederspan-
nungsnetz tiberlagert und den dort vorhandenen Flicker erhoht. In deutschen Fachgremien sind in die-
sem Zusammenhang z. Z. zuldssige Werte von Py, = 0,37 in Diskussion. Die Erfahrungen haben aller-
dings gezeigt, dass bei modernen WEA Flicker schon beim Anschluss an das Mittelspannungsnetz
keine Bedeutung mehr hat. Er kann beim Anschluss an das Hochspannungsnetz vernachléssigt wer-

den.

Oberschwingungen und Zwischenharmonische

Oberschwingungen entstehen z. B. bei Einspeisung von Oberschwingungsstromen in das Netz durch

Spannungsabfille an der Netzimpedanz. Solche Strome entstehen nur bei WEA mit Frequenzumrich-
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ter. Klassische Frequenzumrichter mit Gleichstrom-Zwischenkreis (netzgefiihrte Umrichter) erzeugen
Oberschwingungen mit ganzzahligen Ordnungen zur Netzfrequenz, und hierfiir haben die Empfehlun-

gen gem. TOR [44] weiterhin Giiltigkeit.

Allerdings sind WEA mit solchen Umrichtern auf dem Weltmarkt nicht mehr anzutreffen. Alle mo-
dernen WEA mit Vollumrichtern (Enercon) oder Umrichtern fiir den doppeltgespeisten Asynchronge-
nerator (Vestas, GE Wind, Micon, Nordex) verwenden pulsmodulierte Umrichter mit Gleichspan-
nungs-Zwischenkreis. Solche Umrichter erzeugen Einspeisestrome mit nahezu kontinuierlichem Fre-

quenzspektrum.

Die FGH hat sich seit langem mit der Bewertung solcher Oberschwingungsstrome befasst und sich auf
diesem im Auftrag von Windanlagenbetreibern, Herstellern und Netzbetreibern gutachterlich betétigt.
Die dabei gewonnenen Erfahrungen haben zur Anwendung von Grenzwerten gefiihrt, die im Bereich
der Mittelspannung bereits in die fiir Deutschland geltenden Richtlinien [51] eingeflossen sind. Im

Bereich der Hochspannungsnetze sind sie noch in Diskussion.

Stromanteile mit hohen Frequenzen haben sich als deutlich kritischer fiir die parallel angeschlossenen
Verbraucher erwiesen als die klassischen Oberschwingungen. Aufgrund der vergleichsweise hohen
Frequenz erzeugen sie in der Netzspannung zusitzliche Nulldurchginge und kénnen dadurch Fehl-
steuerungen von Thyristoren in Gleichrichteranlagen oder zum Falschlauf von Uhren fiihren. Auf der
anderen Seite sind sie durch Tiefpassfilter leicht zu begrenzen, und die Hersteller von WEA sollten

zum Einsatz solcher Filter angehalten sein.

Die zuldssigen Grenzwerte von hochfrequenten Stromanteilen sind abhéngig von der Netzimpedanz
und konnen auf die Netzkurzschlussleistung bezogen werden. Da sich die durch solche Strome erzeug-

ten Spannungen iiberlagern, sind alle Anlagen zu beriicksichtigen, die
¢ im Mittelspannungsnetz an eine Sammelschiene,

e im Hochspannungsnetz an eine Umspannanlage oder eine Leitung

angeschlossen sind. Die Uberlagerung der von den einzelnen Anlagen eingespeisten Strome erfolgt

stochastisch nach der GesetzmaBigkeit

1= X0,

wobel
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e u die ungeradzahlige Ordnung der Zwischenharmonischen zur Grundschwingung
e I, den gesamten Einspeisestrom dieser Ordnung und

e [, ;den Einspeisestrom der Einzelanlage
bedeuten.

Bei der Festlegung der Grenzwerte ist zu beriicksichtigen, dass die Normen fiir die Messung der Zwi-
schenharmonischen unterschiedliche Bandbreiten der Messfrequenz vorschreiben. Fiir Ordnungszah-
len bis zu p = 40 gilt eine Bandbreite von 5Hz, bei hoheren Ordnungen im Frequenzbereich zwischen

2 kHz und 9 kHz gilt eine Bandbreite von 200 Hz.

Die Einhaltung der folgenden Grenzwerte wird vorgeschlagen:

20-kV-Netz:  bis p = 40: 1 < 30/p A/IGVA
iiber p = 40: 1 < 90/p A/IGVA

110-kV-Netz: bis p = 40: iy < 5,25/u A/IGVA
iiber p = 40: 1w < 16/ A/IGVA

380-kV-Netz: bis p =40: 1 < 1,5/0 A/GVA
iiber u = 40: 1 < 4,5/0 A/GVA

Der zuldssige Gesamt-Einspeisestrom ergibt sich dann zu

Iyzu[ = iyzul Sy
Diese Festlegungen der zuldssigen Einspeisestrome wird dazu fiihren, dass die erzeugten hochfrequen-
ten Spannungsanteile im Frequenzbereich bis 2 kHz auf 0,1 % der Netzspannung und im Frequenzbe-
reich dartiber auf 0,3 % der Netzspannung begrenzt bleiben. (Nach Angaben von EVN werden aller-
dings Oberschwingungen und Zwischenharmonische in den Priifzertifikaten bislang héufig nur man-
gelhaft angegeben, so dass derzeit eine Uberpriifung der vorgeschlagenen Grenzwerte kaum erfolgen

kann.)
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Beeinflussung der Signalluibertragung

Die Signaliibertragung des Netzbetreibers im Mittel- oder Hochspannungsnetz kann durch die Strom-
einspeisung der WEA gestort werden. Die TOR [44] geben hierzu Empfehlungen, die eingehalten
werden sollten. Es muss mit den Netzbetreibern im Einzelfall abgeklért werden, ob die im vorange-
stellten Punkt genannten Spannungspegel der hochfrequenten Spannungsanteile zu Stérungen der Sig-
naliibertragung fiihren kénnen. In der Regel wird dies bei Einhaltung der zuldssigen Werte nicht der

Fall sein.

9.2.3 Schutzeinrichtungen

Die fiir WEA geeigneten Schutzeinrichtungen miissen den besonderen Eigenheiten der bei ihnen ein-
gesetzten Techniken Rechnung tragen. Dabei ist insbesondere zu beriicksichtigen, das bei Kurzschliis-
sen in der Ndhe des Anschlusspunktes eines Windparks ans Netz der Windpark abgeschaltet werden
muss, damit der Kurzschluss erlischt und danach das Netz erfolgreich wieder zugeschaltet werden

kann.

Die grundsitzlichen Anforderungen an den Schutz der Schaltanlagen kann anhand der in Bild 9.8
schematisch dargestellten bei Fehlern auftretenden Vorgéinge erldutert werden. Bei einem Fehler auf
der Netzzuleitung zum Windpark in der Ndhe des Anschlusspunkts miissen die folgenden Grundsétze

beachtet werden:

e Die beiden Kurzschlussstrome aus dem Netz I und Iin, sind wegen der Netzvermaschung und
der dadurch hohen Kurzschlussleistung des Netzes wesentlich grof3er als der Laststrom zur Versor-

gung der Kunden. Das Schutzsystem kann also auf die Hohe des flieBenden Stromes reagieren.

o Bei Stichanschliissen iiber eine einzige Zuleitung, wie es bei strahlenférmig betriebenen Mittel-
spannungsnetzen der Fall ist, geniigt der sogenannte UMZ-Schutz (UMZ = Unabhéngiges Ma-

ximalstrom-Zeitrelais), der ausschlieBlich auf die Hohe des Stroms reagiert.

o Bei Anschliissen im normalerweise vermascht betriebenen Hochspannungsnetz ist aus Griinden
der Selektivitit ein Distanzschutz mit gleichzeitiger Bewertung der Spannung fiir die Rich-

tungserkennung erforderlich.
Die Schutzsysteme des Netzes schalten die Zuleitungen zum Anschlusspunkt des Windparks ab.

e Der Kurzschlussstrom des Windparks ist ausschlieSlich durch die WEA bestimmt. Da er im ange-

fiihrten Beispiel in einem Stichanschluss angeschlossen ist und ein weit vermaschtes Netz nicht
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vorhanden ist, ist die vorhandene Kurzschlussleistung gering und damit der Kurzschlussstrom

klein.

Direkt an das Netz gekoppelte Asynchrongeneratoren oder auch doppeltgespeiste Asynchrongenerato-
ren liefern zwar einen Kurzschlussstrom, der hoher ist als der Nennstrom, er dauert aber nur wenige
Halbwellen an und ist fiir eine zuverldssige Schutzauslosung kaum geeignet. WEA mit Wechselrichter
— wie die der Firma Enercon — liefern ohne besondere MaBBnahmen einen Kurzschlussstrom, der gleich

dem zum Augenblick des Fehlers flieBenden Einspeisestrom ist.

Netz
Schaltgerit
Windpark 1N
Schaltgerit
Anschluss-
punkt der WEA
Lwea
1 Netz-
Fehler Zuleitung
lino
Schaltgerit
Netz
Bild 9.8 Fehlerstrome am Anschlusspunkt und auf der Netzzuleitung eines Windparks

Aus diesen Griinden hat sich bei WEA wie bei allen kleineren Erzeugungseinheiten ein auf die Span-
nungshohe reagierendes Schutzsystem durchgesetzt, das ausschlieBlich auf die Merkmale der anlie-

genden Spannung reagiert. Es reagiert auf

e den Spannungsriickgang im Falle von Kurzschliissen im Netz der 6ffentlichen Versorgung oder im

Windparknetz selbst,

e die Spannungssteigerung im Falle einer Netzabschaltung ohne Fehler und der Bildung eines Insel-

netzes mit unkontrollierter Spannung,

e dem Frequenzriickgang oder der Frequenzsteigerung im Fall von unregelméfigen Vorgéngen im

Versorgungsnetz.
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Die Einstellwerte dieses Spannungsiiberwachungsschutzes hidngen davon ab, bei welchen Netzvorgén-
gen die WEA vom Netz abschalten sollen und bei welchen nicht. Bei den bisherigen Einsatzorten in
Europa war es das Ziel der Netzbetreiber, die WEA bei jeder NetzunregelméBigkeit vom Netz zu
nehmen, um unkontrollierte Strom- und Spannungverhéltnisse in den einzelnen Teilen des Netzes zu
vermeiden. Die Technik der Windenergieanlagen hat sich dementsprechend entwickelt, wobei sie we-
gen des hohen Marktanteils im wesentlichen die in Deutschland herrschenden Rahmenbedingungen
privat betriebener Erzeugungsanlagen an einem Netz der 6ffentlichen Stromversorgung beriicksichtigt
haben. Da diese Bedingungen auch fiir die WEA in Osterreich zutreffen, wird sich die WEA-Technik

hierfiir nicht dandern. Typische Einstellwerte des Spannungsiiberwachungsschutzes sind:
e Spannungsriickgangsschutz

Abschaltung der WEA bei Spannungen unter 80 % der Betriebsspannung,
e Spannungssteigerungsschutz

Abschaltung der WEA bei Spannungen iiber 106 % der Betriebsspannung. In den USA sind von
einigen Regulierungsbehdrden der Bundesstaaten gestaffelte Grenzen in Abhéngigkeit von der

Dauer angegeben.
e Frequenzriickgangsschutz

Abschaltung der WEA bei Frequenzen unter 48 Hz,
o Frequenzsteigerungsschutz

Abschaltung der WEA bei Frequenzen iiber 50,5 Hz.

Alle Einstellungswerte befinden sich derzeit in Diskussion. Der frith eingreifende Spannungsriick-
gangsschutz hat in Deutschland dazu gefiihrt, dass sich bei einem Fehler im norddeutschen 380-kV-
Ubertragungsnetz eine WEA-Leistung gleichzeitig vom Netz trennen kdnnte, die den Auslegungsaus-
fall der Primérregelreserve von 3.000 MW erreicht. Aufgrund der in Osterreich selbst im Maximalsze-
nario von 1700 MW deutlich unter diesem Wert liegenden WEA-Leistung sind dhnliche Probleme hier
jedoch auszuschlieBen (vgl. Abschnitt 4.1.1). Allerdings kann es durch schlagartige Abschaltung gro-
Ber WEA-Leistungen lokal zu hohen Spannungshiiben kommen, so dass z. B. eine Absenkung der

Ausloseschwelle des Spannungsriickgangsschutzes auch hier z. Z. in Diskussion ist.

Die erforderlichen Schutzsysteme sind abhédngig von den Netz- und WEA-Bedingungen und kénnen in
weiten Bereichen variieren. Der wesentliche Einflussfaktor ist die Lage der Verbraucheranschliisse am

offentlichen Netz, fiir deren Versorgungssicherheit der Netzbetreiber die Verantwortung trégt. Fiir die
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in Abschnitt 9.2.1 aufgezédhlten Varianten des Netzanschlusses sind typischerweise geeignete Schutz-

einrichtungen in den folgenden Abschnitten aufgezahlt.

Schutzsysteme fiur den Anschluss von Windparks an das o6ffentliche

Mittelspannungsnetz

Bei dieser Anschlussvariante ist der Windpark entsprechend Bild 9.9 an einen bereits vorhandenen
Abgang einer Mittelspannungssammelschiene angeschlossen, liber den gleichzeitig andere Verbrau-
cher angeschlossen sind. (Wir gehen hier von einem strahlenformig betriebenen Mittelspannungsnetz
aus.) Die Schutzsysteme fiir das offentliche Netz bestehen in der Regel aus einem UMZ-Schutz des
Abgangs, der auf einen geeigneten Stromwert eingestellt ist. Er bleibt bei Anschluss eines Windparks
im wesentlichen unveridndert. Lediglich die Einstellwerte sind unter Umstinden zu verdndern, z. B.
wenn der Einspeisestrom aus der Erzeugeranlage deutlich hoher ist als der entnommene Verbraucher-

strom.

Ubergabestelle
Windpark- Abg}?f{[gs'
WEA - Schutz schutz
Schutz des UW
Verbrau-
WEA- cher
Schutz
WEA -
Schutz
Netz der U
Windpark offentlichen mipann-
Versorgung wer
Bild 9.9 Schutzsysteme beim Anschluss des Windparks an ein Mittelspannungsnetz der offentli-

chen Versorgung (beispielhafte Anordnung; Variante A in Abschnitt 9.2.1)

Das Schutzsystem des Umspannwerks (UW) schaltet jeden Kurzschluss auf dem Abgang zum Wind-
park ab. Der Kurzschluss bleibt jedoch weiterhin bestehen, da er durch die WEA-Erzeugung weiter
gespeist wird. Er muss durch den Spannungsriickgangsschutz der WEA abgeschaltet werden. Die Ab-
schaltung muss schnell erfolgen — insbesondere dann, wenn in Netzen mit Freileitungen eine automati-

sche Wiedereinschaltung im UW erfolgt.
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Da ein Fehler an jeder beliebigen Stelle auch innerhalb eines Windparks auftreten kann, muss der
Spannungsriickgangsschutz an jeder WE-Einzelanlage vorhanden sein. Die Schutzeinrichtung ver-
wendet in der Regel die Niederspannung des Netztransformators und ist in die Regelung der WEA
integriert, da die Leistung nach Abschaltung des Generators herabgeregelt werden muss und die erfor-
derlichen Regeleinrichtungen ohnehin vorhanden sein miissen. Im Grundsatz konnte dieser Span-
nungsriickgangsschutz die gestellte Schutzaufgabe libernehmen, was aus zwei Griinden bisher nicht

generell angewendet wird:

e Die Funktion des in die Regelung integrierten Schutzes der WE-Einzelanlage ist in Normen nicht

spezifiziert und wird in den Priifungen zur Zertifizierung einer WEA nicht iiberpriift.

e Bei Fehlern innerhalb des Windparks muss die Anlage abgeschaltet werden und abgeschaltet blei-
ben, da sonst die Versorgung der Verbraucher nicht wieder aufgenommen werden kann. Dieser Ge-
sichtspunkt ist insbesondere dann von Bedeutung, wenn Netz- und Windparkbetreiber verschiedene
Organisationen sind und der fiir die Versorgungszuverldssigkeit der Verbraucher verantwortliche

Netzbetreiber keinen direkten Zugriff auf die Schalteinrichtungen des Windparks hat.

Aus diesen Griinden ist es iiblich, einen Leistungsschalter in der Ubergabestation zu installieren, der

iiber den Spannungsriickgangsschutz den gesamten Windpark abtrennt.

Bei weit vom Umspannwerk entfernt liegenden Fehlern im 6ffentlichen Netz und voller Windenergie-
einspeisung kann die Netzspannung sich nur wenig verringern. Um trotzdem eine sichere Abschaltung
in solchen Fillen zu gewéhrleisten, muss der Spannungsriickgangsschutz empfindlich eingestellt wer-
den: Eine Einstellung von 80 % der vereinbarten Netzspannung hat sich als geeignet erwiesen. Er soll-

te nicht ohne genauere Uberpriifung reduziert werden.

Der Spannungssteigerungsschutz soll die WEA bei der Inselnetzbildung abschalten. In der Anschluss-
variante A des Abschnitts 9.2.1 kann es jedoch zur Inselnetzbildung nur dann kommen, wenn einer der
Leistungsschalter in der Einspeisung oder im Abgang versehentlich gedffnet wird. In solchen Fillen
wiirde das Netz eine Spannung annehmen, die ausschlieBlich von der eingespeisten Windleistung und
der Verbraucherimpedanz bestimmt ist. Die Spannung kann somit beliebige Werte annehmen. Da die
Frequenz dann nicht vom mehr Netz vorgegeben ist, spricht dann i. a. auch der Frequenzriickgangs-
und -steigerungsschutz an und schaltet die Anlagen ab. Alle drei Schutzeinstellungen dienen somit

dem Schutz von Verbrauchern bei Inselnetzbildung.
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Hinsichtlich einer ausfiihrlichen Betrachtung der Schutzkonzepte in Mittelspannungsnetzen mit dezen-

traler Einspeisung sei auf die im folgenden Kapitel 10 wiedergegebene Veroftentlichung zu diesem

Thema verwiesen.

Schutzsysteme fir den Anschluss von Windparks an die Sammelschiene im

Umspannwerk des offentlichen Mittelspannungsnetzes

In dieser Anschlussvariante B befindet sich die Ubergabe an der Sammelschiene des UW, und das
Schutzsystem fiir den Windpark {ibernimmt die Aufgabe des Abgangsschutzes mit. Der Leistungs-
schalter der Ubergabe wird durch ein Uberstromschutzrelais und ein Spannungsiiberwachungsrelais
ausgelost. Die Anforderungen an den Spannungssteigerungs- und den Frequenziiberwachungsschutz

fiir die mogliche Bildung eines Inselnetzes sind die gleichen wie fiir die Anschlussvariante A.

WEA-
Schutz
WEA- ..
Schutz Ubergabestelle
. Netz der
WEA- Windpark- offentlichen
Netz
Schutz Versorgung
Verbraucher
Umspann-
werk
Bild 9.10 Schutzsysteme beim Anschluss des Windparks an ein Mittelspannungsnetz der offentli-

chen Versorgung (beispielhafte Anordnung; Variante B in Abschnitt 9.2.1)

Fiir die Einstellung des Spannungsriickgangsschutzes gelten hier jedoch andere Grundsitze. Kurz-
schliisse im Verbrauchernetz werden vom Schutzsystem der betroffenen Abgénge abgeschaltet. Eine
Abschaltung des Windparks bei Fehlern im Netz der 6ffentlichen Versorgung ist aus Gesichtspunkten
der Verbrauchersicherheit nicht erforderlich. Lediglich bei Fehlern auf der Zuleitung zum Windpark

ist eine Auslosung des Spannungsriickgangsschutzes in den WEA und eventuell auch in der Ubergabe

erforderlich.
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Die notwendigen Einstellwerte fiir den Spannungsriickgangsschutz befinden sich in heftiger Diskussi-

on, die sich im wesentlichen um zwei Gesichtspunkte dreht:

Bei dieser Anschlussvariante B und der nachfolgend betrachteten Variante C ist eine Abschaltung
des Windparks aus Griinden der Versorgungssicherheit der am 6ffentlichen Netz angeschlossenen
Verbraucher nicht gefordert. Die Aufgaben werden von anderen bereits vorhandenen Schutzsyste-

men Ubernommen.

Ein hoher Einstellwert des Spannungsriickgangsschutzes konnte andererseits bei Fehlern im
Hochstspannungsnetz das zu Beginn dieses Abschnitts erwéhnte groB3flichige Abschalten der WEA

mit dem entsprechenden Leistungsverlust bewirken.

Durch Absenkung des FEinstellwerts kann der bei Fehlern im Hochstspannungsnetz betroffene

Netzbereich in seiner Ausdehnung begrenzt werden.

In Osterreich ist die diesbeziigliche Entwicklung jedoch als unkritisch anzusehen, da — anders als
z. B. in Deutschland — selbst ein fiktiver gleichzeitiger Ausfall der maximal erwarteten WEA-
Leistung von 1.700 MW deutlich unter dem von der Primirregelung abgedeckten Ausfall von

3.000 MW bliebe und somit problemlos beherrschbar wire.

Die Technik der WEA hat sich mit den Voraussetzungen als Zusatz zur konventionellen Energieer-
zeugung entwickelt. Sie bendtigt in vielen Fillen das Vorhandensein der Netzspannung fiir ihre
korrekte Funktion und ist z. Zt. nicht inselnetzfahig. Dies trifft insbesondere auf WEA mit direkt
gekoppelten Asynchrongeneratoren, aber auch auf die weitverbreiteten doppeltgespeisten Asyn-

chrongeneratoren zu.

Bei Fehlern im Hochspannungsnetz bricht die Spannung auf einen vom Fehlerort abhéngigen nied-
rigen Wert zusammen und kehrt nach Abschaltung des Fehlers schnell wieder. Beide genannten
WEA-Typen werden beim Fehlen der Netzspannung schnell asynchron zur Netzfrequenz und kon-
nen sich bei Spannungswiederkehr in Phasenopposition befinden, was zu betréchtlicher Stromauf-
name des Generators und zu mechanischen Uberbeanspruchungen des Getriebes und des Rotors
filhren kann. Zum gegenwértigen Zeitpunkt wird mit den Herstellern der WEA untersucht, welcher
Spannungseinbruch von den WEA toleriert werden kann. Eine bindende Aussage steht jedoch noch

aus.

Das Konzept der Enercon mit Wechselrichter voller Leistung speist, wenn gefordert, wiahrend der
spannungslosen Pause die vorher erzeugte Leistung unverdndert in einen Widerstand. Nach Span-

nungswiederkehr steht sie wieder voll zur Verfligung.
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Als Folgerung muss festgestellt werden, dass eine sinnvolle Einstellung des Spannungsriickgangs-

schutzes noch offen ist.

Schutzsysteme fir den Anschluss von Windparks an die Sammelschiene im

Umspannwerk des offentlichen Hochspannungsnetzes

Beim Anschluss der WEA an das Hochspannungsnetz gelten fiir die Schutzsysteme auf der Mittel-
spannungsseite die gleichen Aussagen wie fiir die Anschlussvariante B. Hinzu kommt lediglich die
Schutzeinrichtung auf der Hochspannungsseite des Netzanschlusses. Er hat die Aufgabe, Fehler im
Bereich des Transformators abzuschalten. Bei Verwendung eines Distanzschutzrelais ermoglicht er

auch iiber die Impedanzanregung eine Abschaltung im Falle eines Fehlers auf der 110-kV-Zuleitung.

. C 11
Mittelspannung Hochspannung Ubergabestelle

Windpark- —CZZ)‘ Windpark-
WEA- Schutz MS Schutz HS
Schutz
Vindpari
Schutz

HS-Netz der
WEA- offentlichen
Schutz Versorgung
Verbraucher
Umspann-
werk
Bild 9.11 Schutzsysteme beim Anschluss des Windparks an ein Mittelspannungsnetz der offentli-

chen Versorgung (beispielhafte Anordnung; Variante C in Abschnitt 9.2.1)

Das Schutzsystem auf der Mittelspannungsseite ist nicht zwingend erforderlich, aber aus Griinden der

Redundanz und der Abschaltung von Fehlern im Windparknetz empfehlenswert.

9.3 Kosten

Die nachfolgenden Betrachtungen geben einen Uberblick iiber die Kosten, die fiir Errichtung, Netzan-

schluss und Betrieb von WEA anfallen konnen. Es sei betont, dass sdmtliche Ausfiihrungsdetails und
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Zahlenwerte lediglich Anhaltspunkte darstellen. Ausfithrung und Kosten konkreter WEA-Projekte

konnen hiervon u. U. erheblich abweichen.

9.3.1 Planleistungen der Windparks

Die in Osterreich z. Zt. (Stand Mirz 2003) geplanten Windparkleistungen liegen zwischen 2 MW und
60 MW mit einer grofiten Haufigkeit im Bereich von >10 bis 20 MW, siche Bild 9.12.

Alle geplanten Windparks, bei denen der Konvertertyp bereits feststeht, verwenden WEA vom Typ
Enercon E66 oder Vestas V80, also Typen mit Bemessungsleistungen 1800 kW bis 2000 kW, was
darauf hinweist, dass die Flachenbeschrinkungen hohe Flichenleistungen, d. h. hohe Einheitsleistun-
gen der Konverter erfordern. Es kann davon ausgegangen werden, dass sich dieser Grundsatz auch bei

den weiteren zu errichtenden Parks fortsetzen wird.

12

10
£ s
(=¥
g 6
=]
= 4 -
s
< 2 _—

0 T T T
bis 10 10-20 20-30 >30
Windparkleistung in MW
Bild 9.12: Anzahl der derzeit in Osterreich geplanten Windparks in Kategorien der Windpark-

leistung (Quellen: www.igwindkraft.at, www.energiewerkstatt.at, Stand Mdrz 2003)

9.3.2 Errichtungskosten

Die Errichtungskosten setzen sich aus einer Reihe von Einzelkomponenten zusammen, die im folgen-
den zundchst getrennt betrachtet werden, um dann abschlielend eine Zusammenstellung der Gesamt-
kosten zu entwickeln. Alle genannten Werte beinhalten die Kosten fiir Transport, Montage bzw. Auf-
stellung und Inbetriebnahme. Wo dies moglich ist, werden die Kostenschitzungen an Hand der im

Internet veroffentlichten Investitionskosten des kiirzlich realisierten Tauernwindparks [37] verifiziert.
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Windenergiekonverter

Die Abschitzung der Kosten fiir Anschaffung und Aufstellung der Windenergiekonverter sind die

folgenden Randbedingungen zu beachten:
o Geplante Leistung des Windparks
¢ Winddargebot des Standorts

Das Winddargebot des Standorts und die Beschaffenheit des Geldndes bestimmen die Nabenhdhe

des Konverters.
o Fliche des verfiigbaren Geldndes

Die Fliache bestimmt mit den erforderlichen Abstinden zwischen den Konvertern die Zahl der er-

forderlichen bzw. moglichen Konverter.
e Netzvertraglichkeit der Konverter

Die Anforderungen an die Netzvertrdglichkeit der Konverter verbieten die Verwendung von Nied-
rigpreisprodukten wie z. B. direkt an das Netz gekoppelten Asynchrongeneratoren. Diese Generato-
ren miissen im Fehlerfall im Netz vom Netz getrennt und nach Spannungswiederkehr wieder ange-

fahren werden. Der dadurch verursachte Leistungsausfall konnte betrachtliche Folgen haben.

Alle genannten Faktoren beeinflussen die Kosten der WEA. Die Anwendung mittlerer Kosten fiir die
Konverter ist demnach fiir die genauere Planung der Windparks unsicher und kann nur Richtwerte
geben. Vor diesem Hintergrund ist verstindlich, dass ein reiner Kostenvergleich von Konvertern, die
an verschiedenen Standorten installiert sind und in verschiedene Netze mit unterschiedlichen Rah-
menbedingungen und Anforderungen einspeisen, ohne Beachtung dieser Faktoren nicht aussagekraftig

1st.

Ebenso ist bei der Diskussion und dem Vergleich spezifischer WEA-Kosten bezogen auf die Bemes-
sungsleistung in kW &uflerste Vorsicht walten zu lassen: Die hierbei als Bezugsgrofle benutzte Bemes-
sungsleistung des Generators ist keineswegs fest mit anderen kostenbestimmenden BemessungsgroBBen
eines Konverters verbunden. Neue Windkraftanlagen werden zunehmend mit Blattwinkelregelung
(Pitchregelung) ausgefiihrt und immer seltener mit Stallregelung. Damit einher geht, dass die Genera-
torgrofe in Bezug auf die Rotorgrofe freier variiert werden kann. Allgemein gibt es einen Trend hin
zu groBeren Rotorflachen fiir eine gegebene Generatorgréfle [52]. Dies ist darin begriindet, dass an den
weniger guten Windstandorten gegeniiber den zum Teil schon in der Vergangenheit erschlossenen

guten Standorten die Verteilung der auftretenden Windstérken hin zu kleineren Werten verschoben ist
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und ein kleinerer Generator deshalb wirtschaftlicher ist. Vergleicht man die Preisentwicklung an Hand
der Kosten pro kW installierter Leistung von alten Anlagen mit jenen der neuen Anlagen, so erhilt
man deshalb unter Umstdnden scheinbar steigende, zumindest aber stagnierende Anlagenkosten, was
nicht der Realitét entspricht. Die bisweilen geduBerte Vermutung, eine Kostendegression werde wegen
der hohen garantierten Einspeisevergiitungen und dem deshalb nicht vorhandenen Kostendruck ge-

bremst, ist deshalb nicht zutreffend.

Der Rotor und hier insbesondere dessen Durchmesser bzw. die hiermit verbundene Rotorflache ist der
wesentlichste Kostenfaktor eines Windkonverters. Mit der Wahl eines geeigneten Rotordurchmessers
geht in der Regel auch die Turmhohe einher, die in der Regel in etwa dem Rotordurchmesser ent-
spricht und ebenfalls ein wichtiger Kostenfaktor ist. Der Rotordurchmesser ist bei vielen auf dem
Markt angebotenen WEA-Typen aus der Typbezeichnung erkennbar, wie auch aus Tabelle 9.1 zu er-
sehen ist. Als Beispiel fiir oben genannte Entwicklung hin zu groBeren Rotor/Generator-Verhiltnissen
kann die von NEG Micon neu angebotenen Anlage NM72C fiir Standorte mit geringen Windge-
schwindigkeiten betrachtet werden. Wiahrend der urspriingliche Typ NM72 mit einem Generator mit
2.000 kW Bemessungsleistung ausgestattet ist, verfiigt der Typ NM72C bei gleichem Rotordurchmes-
ser von 72 Metern iiber eine deutlich reduzierte Generatorleistung von 1.500 kW. Es ist leicht einsich-
tig, dass bei letzterem WEA-Typ die Gesamtkosten fiir den Konverter wegen des gleichen Rotor-
durchmessers und des gleichen Generator- und Regelkonzeptes wie bei Typ NM72 keinesfalls im
gleichen Mafe wie die Generatorleistung gesenkt wurden. Bezieht man die Kosten beider Typen auf
die jeweils zugehdrige Generatorleistung in kW, so ergeben sich Unterschiede von durchaus 20 %
oder mehr. Fiir den Betreiber spielt ein Vergleich der spezifischen Kosten bei der Entscheidung jedoch
keine ausschlaggebende Rolle. Entscheidend ist allein, welcher Anlagentyp aufgrund der vorgegebe-
nen Rahmenbedingungen (Standort und Einspeisevergiitung) die hochste Rendite fiir das zu investie-
rende Kapital verspricht. Wegen der unterschiedlichen Volllaststundenzahl — abhingig von gewéhltem
Anlagentyp und Standort — ist der Preis pro installierter Leistung anders als bei konventionellen
Kraftwerken, bei denen die Volllaststundenzahl als Plangrof3e vorab festgelegt wird, hier kein geeigne-

tes VergleichsmaB fiir die Beurteilung der Wirtschaftlichkeit.

Fiir einen Vergleich der Preise ist der Preis pro Quadratmeter Rotorfldche ein besseres Maf3. Bild 9.13
zeigt deshalb die der Literatur entnommenen Kosten von Konvertern als Werte bezogen auf die Rotor-
flache [38]. Die angegebenen Kosten beinhalten den Transformator zum Anschluss an das Windpark-
netz sowie Transport ab Werk, Fundamentierung und Errichtung der Anlage am Aufstellungsort ein-
schlieBlich der Inbetriebnahme, da die Hersteller dies bisher nicht Fremdfirmen {iberlassen und aus

Griinden der Garantieleistung die Leistungen komplett anbieten. Die im Bild 9.13 sichtbare gekriimm-
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te Abhédngigkeit mit einem Minimum bei Anlagengréf3en um 600 kW ist durch die hoheren Werte bei
den sehr kleinen Anlagen und die etwas hoheren Kosten fiir die neuen groen Anlagen bestimmt. Ver-
nachldssigt man diese beiden Kategorien, dann sind die bezogen Kosten unabhéngig von der Rotorfla-
che. Sie streuen um einen Mittelwert von etwa 340 €/m”> um etwa 20 %. Ein Absinken der bezogen
Kosten zwischen 1995 und 1998 ist bei den Anlagen im Leistungsbereich von 600 bis 1000 kW mit

deren zunehmendem Einsatz zu erkennen.

Es ist ferner erkennbar, dass in dem mittleren Leistungsbereich Konverter sehr unterschiedlicher
Technik von den preisgiinstigen direkt gekoppelten Asynchrongeneratoren mit Stallregelung, d. h.
feststehenden Rotorbléttern, bis hin zu pitchgeregelten Turbinen mit variabler Drehzahl reichen, deren

Kosten immer héher waren und in Bild 9.13 im oberen Bereich des Streubands liegen.

Alle Konverter im Leistungsbereich {iber 1500 kW haben verstellbare Rotorbldtter mit Pitch- oder
modifizierter Stallregelung. Mit wenigen Ausnahmen erlauben sie eine variable Rotordrehzahl und
verbessern damit ihren Ausnutzungsgrad. Sie bendtigen daher besondere Umwandlungstechniken von
der Rotorfrequenz zur Netzfrequenz wie Ankopplung an das Netz {liber Umrichter oder

doppeltgespeiste Asynchrongeneratoren und weisen deshalb hohere spezifischen Kosten auf.

OCOM/m? Preisbasis 1995

g #DM/m? Preisbasis 1998

1000

800 1

pezifische Kosten [DM/nv]

.* B oe Mittelwert
=]
= 4001
(7]
MNennleistung [kKW]
200 n] (] O {n] (0] n n]
150 250 500 750 1000 1250 1500
a
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Rotorfldche [m?]
Bild 9.13: Kosten von Windenergieanlagen bezogen auf die Rotorfldche fiir Anlagen bis 1998

[38]

Es kann folglich nicht erwartet werden, dass sich fiir diese Anlagen mit Bemessungsleistungen von
1.500 kW und mehr die bezogenen Kosten in den néchsten Jahren in den unteren Streubereich nach

Bild 9.13 entwickeln werden. Wohl aber konnten sie in Anbetracht der grolen Anzahl neu installierter
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Anlagen dieser GroBenklasse niher an den Mittelwert riicken, also von den bisher 440 €/m” auf Werte

um 400 €/m? sinken.

Bild 9.14 zeigt den Zusammenhang zwischen Bemessungsleistung und Rotorflédche. Ein direkter Zu-
sammenhang besteht wie oben ausgefiihrt nur bedingt. Zusitzliche Faktoren wie Nabenhohe, Rotor-
blatt-Formgebung, designierte Bemessungs-Windgeschwindigkeit und gewliinschte Effektivitiat bei
geringen Windgeschwindigkeiten spielen mit eine entscheidende Rolle. Am deutlichsten wird dies
neben dem schon genannten Beispiel der NEG Micon NM72 und NM72C bei der Enercon E40 mit
einer Bemessungsleistung von 600 kW, die mit zwei Rotordurchmessern bei sonst gleichen Parame-
tern geliefert wird, oder beim Vergleich der Vestas-Konverter V66 (1750 kW) und V80 (2000 kW),
die sich deutlich in ihren Bemessungs-Windgeschwindigkeiten unterscheiden. Als Richtwert kann

man eine Rotorfliche von etwa 2 bis 2,5 m* pro kW Bemessungsleistung zugrunde legen.

Fiir die zukiinftig eingesetzten Windkonverter in der Leistungsklasse von 1800 kW und dartiber ist
abhéngig von der Rotorfliche mit Konverterkosten von 880 bis 1100,- €/kW zu rechnen, die evtl. in
den néchsten Jahren auf 800 bis 1000,- €/kW absinken konnten. Die spezifischen Kosten kdnnen je-
doch merklich schwanken, z. B. wenn das Windangebot grofle Nabenhohen erfordert. Schwankungen
um +10 % eines Durchschnittswerts von heute ca. 1000,- €/kW sollten in Betracht gezogen werden.
Standorte mit gutem Winddargebot werden dabei am unteren Ende der spezifischen Kosten pro Leis-
tung liegen, Standorte mit schlechterem Winddargebot werden am oberen Ende der genannten Kos-
tenspanne liegen. Beim Tauernwindpark mit seinem ausgesprochen giinstigen Winddargebot liegen
die spezifischen Kosten fiir die Windkonverter (ohne Netzanschluss) bei der genannten Untergrenze

von 880 €/kW [37].
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Bild 9.14: Zusammenhang zwischen Bemessungsleistung und Rotorfliche
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Auslegung des Windparks

MaBgebend fiir die Aufstellung der Konverter in einem zur Verfiigung stehenden Gelénde sind die zur
Vermeidung von gegenseitiger Beeinflussung durch Turbulenzen erforderlichen Abstinde der Anla-
gen untereinander. In [39] wird nach eingehenden Untersuchungen geschlossen, dass hierzu ein Min-
destabstand gleich dem Fiinffachen des Rotordurchmessers erforderlich ist. In der Praxis sind, insbe-
sondere bei Aufstellung in mehreren Reihen auch groBere Abstinde iiblich. In Osterreich wird der

achtfache Rotordurchmesser als Abstand gefordert.

Die erforderliche Grundflache eines Windparks mit N Konvertern bestimmt sich danach zu:
A=n -n,-d*=N-d*=64-N-D’

Da die Bemessungsleistung der Windenergieanlagen in etwa proportional der Rotorflache ist, also
ebenfalls quadratisch vom Rotordurchmesser D abhéngt, ist die bendtigte Grundfliche eines Wind-
parks unabhingig von der Einheitsleistung der eingesetzten Konverter. Allerdings fallen bei hoheren

Einheitsleistungen weniger Standorte und dadurch Vorteile in der Infrastruktur an.

Infrastruktur

Die Infrastruktur besteht hauptséchlich aus dem Bau der Zufahrtswege. Der Einfluss der Konverter-
Einheitsleistung auf die Kosten besteht in der vom Transportgewicht abhingigen Belastbarkeit der

Zufahrtswege. Die Langen der Wege innerhalb des Windparks lassen sich nach Bild 9.15 zu
Ly =[(n, =D+ n, (1, ~D]-d

bestimmen. Unter der Annahme einer quadratischen Anordnung der Konverter, d.h. n; = n, und bei

Beriicksichtigung dass n;-n, gleich der Gesamtzahl der Konverter N im Park ist, wird
Li=(N-1)-d

Die Lénge ist also proportional der Windparkleistung geteilt durch die Konverter-Einheitsleistung.
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Bild 9.15: Beispiel einer moglichen Anordnung der Windenergiekonverter in einem Windpark

Die Kosten der Zufahrtswege konnen mit etwa 60.000,- € pro km angesetzt werden. Fiir einen Wind-
park mit 16 Anlagen ergeben sich bei einem Abstand von 560 m zwischen den Einzelanlagen inner-
halb des Windparks etwa 8,5 km Zufahrtsweg entsprechend einem Investitionsvolumen von rund
500.000,- €. Die Vergleichswerte des Tauernwindparks mit nur 11 Anlagen betrugen wegen des hier

zusitzlich erforderlichen Ausbaus einer vorhandenen Hohenstrafie 605.000 € [37].

Netzanschlusskosten

Alle im folgenden genannten Kostendaten beruhen auf Werten aus kiirzlich realisierten Windparks
oder im Rahmen der vorliegenden Studie eingeholten Angeboten einschlégiger Anbieter und beriick-

sichtigen daher den aktuellen Stand.

Grundsitzlich ist es wirtschaftlich giinstig, Standardprodukte der Energieversorgung einzusetzen, da

hierfiir auf dem Markt die giinstigsten Kosten erzielt werden kdnnen. Solche Standardprodukte sind:

¢ Schaltanlagen mit Bemessungsstromen von 630 A entsprechend einer Leistungsiibertragungsfahig-

keit von 20 MV A bei 20 kV

e 20-kV-VPE Kabel mit Aluminiumleiter 150 mm? mit einer Strombelastbarkeit von ca. 250 A (ab-

héngig von den Verlegebedingungen) und einer Leistungsiibertragungsféhigkeit von ca. 9 MVA

Solange ein Windpark mit diesen Elementen angeschlossen werden kann, ist die tatsdchliche Wind-

parkleistung nur iiber die zu verlegende Lénge der Kabel von Einfluss auf die Netzanschlusskosten.
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Bild 9.16: Grundsdtzliche Ausfiihrung der Kabelwege

Eine Windparkanlage besteht aus:
e Verbindungskabeln zu den WEA

Solange dies technisch mdglich ist, sollte man sie aus Standardkabeln VPE 150 mm? ausfiihren.
Mit der dann gegebenen Ubertragungsféhigkeit konnen 9 MVA Windparkleistung, also z. B. 5 An-

lagen mit je 1,8 MW, cos@=1, angeschlossen werden. Die benétigte Kabelldnge ist dann:
|
LKznz-a’-(nl—l)JrEn2 -d

wobei der Abstand d wiederum das achtfache des Rotordurchmessers betrdgt. So konnte man z. B.
einen Windpark bestehend aus 16 Konvertern mit je 1,8 MW, cos ¢ > 0,9, in vier Gruppen zu je
vier Anlagen an die Schaltanlage anschlieBen. Der Abstand der Anlagen wire d = 560 m bei einem
Rotordurchmesser von 70 m. Hierfiir wéire dann fiir das Windparknetz eine Kabelldnge von gut
11 km erforderlich. Bei giinstigen Bodenverhiltnissen ergibt sich nach Tabelle 9.3 ein Investitions-

volumen von gut 400.000,- €.

Hinzu kdmen 24 Satz Endverschlisse zu je 500,- € einschlieBlich Montage, entsprechend

12.000,- €, ein Betrag, der innerhalb der Verhandlungsspanne fiir die Kabel liegt.

August 2003 CONSENTEC/IPEWN /ESH



130 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

Spannungsebene Querschnitt Kosten
mm? €/km System

20kV 150 Al 22.000,-
240 Al 26.000,-

300 Al 29.000,-

150 Cu 24.000,-

240 Cu 29.000,-

300 Cu 33.000,-

30kV 150 Al 39.000,-
240 Al 45.000,-

300 Al 49.000,-

150 Cu 41.000,-

240 Cu 49.000,-

300 Cu 53.000,-

Tabelle 9.3:  Richtwerte fiir Kabelkosten einschlieflich Garniturenmontage

Unter Beriicksichtigung der Tatsachen, dass bei ndherungsweise quadratischer Anordnung der
Konverter (vgl. Bild 9.15) n, = n, ist und dass n;-n, gleich der Gesamtzahl der Konverter N im Park

ist, wird

3

Da der Abstand d proportional mit dem Rotordurchmesser wéchst, ist die Kabelldnge in etwa pro-
portional zur Anzahl der Konverter und zur Wurzel aus der Leistung eines Konverters. Sie steigt

somit weniger als linear mit der Windparkleistung an.
e Schaltanlage

Die Wahl der Schaltanlage héngt von den Betriebsanforderungen des jeweiligen Betreibers ab. In
der Regel werden jedoch Anlagen mit einer Sammelschiene eingesetzt, da ein Ausfall dieser Sam-
melschiene selten ist und eine dadurch verursachte Nichtverfiigbarkeit gegeniiber der windbeding-

ten Nichtverfiigbarkeit vernachldssigt werden kann.

Die Einzelanlagen schalten im Fehlerfall innerhalb der Anlage iiber ihren Spannungsriickgangs-
schutz ab. Es geniigt daher in der Regel ein Leistungsschalter im Netzabgang der Anlage, der den

Kurzschlussstrom vom Netz bei Fehlern in der Anlage ausschaltet. Die Abgédnge zu den WEA kon-
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nen als Lasttrennschalterabgéinge mit einem Sammelschienentrenner ohne Stromwandler ausgebil-

det werden.

Stromwandler befinden sich im Netzabgang. Sie haben eine Schutzwicklung fiir die Kurzschluss-
stromabschaltung und fiir den Fall der Energieabrechnung in der Anlage eine Messwicklung. Hinzu

kommt ein Messfeld mit Spannungswandlern.

Fiir solch einfache Anlagen konnen die folgenden Kosten zugrunde gelegt werden, wobei die ange-
gebenen Kosten fiir 20-kV-Anlagen gelten und sich auf die Mindestausstattung eines Windparks
beziehen. Jeder Zusatz wie Fernsteuerbarkeit oder Erh6hung der Anlagenverfiigbarkeit durch Re-
dundanz erhoht die angegebenen Kosten. Fiir 30-kV-Anlagen sind etwa die doppelten Kosten an-

zusetzen..

Fiir Anlagen mit Bemessungsstromen von 630 A (entsprechend Windparkleistungen bis 21,8 MVA
bei einem 20-kV-Netz):

o Abgangsfeld zu den WEA: 8.000,- € pro Feld
o Messfeld und Schutz 10.000,- €
o Abgangsfeld zum Netz: 20.000,- €

o Gebaude mit Einrichtungen: 25.000,- €

Fiir Anlagen mit Bemessungsstromen von 1000 A (entsprechend Windparkleistungen bis 34,6

MVA bei einem 20-kV-Netz):

o Abgangsfeld zu den WEA: 12.000,- € pro Feld
o Messfeld und Schutz 10.000,- €
o Abgangsfeld zum Netz: 30.000,- €

o Gebaude mit Einrichtungen: 25.000,- €
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Fiir eine 20-kV-Schaltanlage mit den schon oben betrachteten 16 Einzelanlagen werden benétigt

o 4 Abgangsfelder zu den WEA, 630 A:  32.000,- €

o MebBfeld: 10.000,- €
o 1 Abgangsfeld zum Netz, 1000 A: 30.000,- €
o Gebdude mit Einrichtungen: 25.000,- €
o Gesamtschaltanlage: 97.000,- €

¢ Verbindung zum Netzanschlusspunkt

Die spezifischen Kosten fiir die Verbindung von der Schaltanlage des Windparks zu dem vorgese-
henen Netzanschlusspunkt hidngen von der zu {ibertragenden Leistung ab. Dabei ist zu beriicksich-
tigen, dass im gleichen Graben verlegte Kabel wegen der gegenseitigen Erwdrmung eine geringere
Stromtragfihigkeit haben als getrennt verlegte Kabel. Zwei parallele Kabel konnen also weniger
Leistung als das doppelte der Einzelleitung iibertragen. Trotz dieses Nachteils wird die Parallelver-
legung im gleichen Graben aufgrund der Schwierigkeit, getrennte Trassen zu finden generell ge-

wahlt.

Die Kosten fiir die Verbindungskabel setzen sich zusammen aus den Kosten fiir die Kabel ein-

schlieBlich deren Verlegung und die Kosten fiir die Erstellung und Riickfiillung der Kabelgraben.

Als Richtwerte kann man fiir die Kabelkosten die in Tabelle 9.3 wiedergegebenen Kosten zugrunde
legen. Dabei wurde beriicksichtigt, dass die niedrigsten spezifischen Kosten fiir Standardkabel,
20 kV, 150 mm?* oder 240 mm’, erzielt werden konnen. Kabel, die diesem Standardtyp nicht ent-

sprechen und nach Bestellung gefertigt werden, haben einen entsprechenden Aufschlag.

Die Kosten fiir die Garnituren und deren Montage liegen bei etwa 1000,- € pro Verbindung. Sie
konnen in Anbetracht der Unsicherheit in den Kosten fiir die Kabel selbst auler Acht gelassen

werden.

Schwierig abzuschétzen sind die Kosten fiir die Kabelverlegung. Sie hingen sehr von der Bodenbe-
schaffenheit ab und kénnen nur fallweise bestimmt werden. Nach den Erfahrungen liegen die Kos-

ten im Bereich:

o Ackerland: 20.000,- € pro km
(falls Einpfliigen moglich: Reduktion auf 15.000,- € pro km)

o steiniges Gelénde: 40.000,- € pro km
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Bei Sonderbedingungen kdnnen sich die Kosten noch erhéhen.

Die Kosten gelten fiir eine Standardbreite von 40 cm fiir gebiindelte Verlegung. Bei Mehrfachsys-
temen im gleichen Graben ist die Breite um jeweils 10 cm zu vergréBern, und die Verlegungskos-

ten sind proportional zu erhdhen.

Ein mit der thermischen Grenzleistung belastetes 20-kV-Kabel hat Verluste von etwa 0,5 % pro km
Liange. Dies bedeutet, dass sich die effektive Windparkleistung bei Volllast um etwa 0,5 % pro km
Kabelldnge verringert, also z. B. die Leistung eines 10-MW-Parks um 50 kW pro km. Diese Ver-
luste verringern sich bei Betrieb der WEA unterhalb Volllast quadratisch, und die Gesamtverluste
eines Jahres liegen etwa bei der Hélfte des fiir Volllast und Volllaststunden gerechneten Werts. Der
so bewertete Leistungsverlust einer WEA verringert sich demnach um 0,25 % pro km Kabel. Fiir
den 10-MW-Windpark entspricht dies bei mittleren Anlagekosten von 1.000,- €kW einem Wert-
verlust der Anlage von 25.000,- €/km, also in etwa gleich der Investitionssumme fiir das Kabel

selbst.

GroBere Kabelquerschnitte oder die Verwendung von Mehrfachsystemen verringern die Verluste,
erhohen aber die Kosten fiir das Kabel. Es ergibt sich damit eine Optimierungsaufgabe fiir die Kos-
ten der Kabel und die Kosten der Kabelverluste. Tabelle 9.4 und Bild 9.17 zeigen die Ergebnisse

einer solchen Optimierung fiir drei Windparkleistungen

Ab einer Windparkleistung von etwa 20 MW oder dariiber wird eine 30-kV-Kabelverbindung wirt-
schaftlich gilinstiger. Die Kosten fiir 30 kV liegen um etwa 20.000,- € pro km unter denen bei
20 kV, wobei bei Leistungen tiber 20 MW in 20-kV-Mehrfachsystemen evtl. sogar getrennte Ka-

belgrdben bendtigt werden.

Windparkleistung | 20-kV-Kabel | 30-kV-Kabel
[€/km] [€/km]
10 MW 49.000 59.000
20 MW 84.000 69.000
40 MW 150.000 131.000

Tabelle 9.4 Spezifische Kosten der Kabelverbindungen zwischen Windpark und Netzanschluss-
punkt einschlieflich Erdarbeiten fiir giinstige Verlegungsbedingungen
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Bild 9.17: Spezifische Kosten der Kabelverbindungen zwischen Windpark und Netzanschluss-

punkt einschliefslich Erdarbeiten fiir giinstige Verlegungsbedingungen

e Netzanschluss

Die Kosten fiir den Anschluss an das Netz hingen (unter Voraussetzung freier Netzkapazitéiten)

von den drei Varianten gem. Abschnitt 9.2.1 ab.

CONS

Variante A: Anschluss an eine bestehende Leitung der 6ffentlichen Versorgung

Die Kosten sind lediglich durch die Anforderungen des Netzbetreibers an den Anschluss be-
stimmt. In der Regel sollte mit einer Trennung des Anschlusskabels vom iibrigen Netz durch ei-

nen Leitungstrenner oder eine kleine Station gerechnet werden.
Kosten: 30.000,- €
Variante B: Anschluss an eine vorhandene Sammelschiene der 6ffentlichen Versorgung

Die Kosten sind bestimmt durch ein zusitzliches Schaltfeld in der Schaltanlage, einschlielich
Stromwandler und Kurzschlussschutz des Windparkabgangs. Hinzu kommen die notwendigen
Umbauten innerhalb der Schaltanlage, sofern nicht ein geeignetes Reservefeld zur Verfligung

gestellt werden kann.
Kosten: 70.000,- €
Variante C: Anschluss an das 110-kV-Netz

Dieser Anschluss macht ein komplettes 110-kV-Feld mit 110/MS-Transformator erforderlich.

Das 110-kV-Feld muss mit Leitungstrenner, Leistungsschalter, Stromwandler und Spannungs-
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wandler fiir die Energieabrechnung versehen sein. Die Kosten fiir das Schaltfeld liegen nahezu

unabhéngig von der Leistung bei 370.000,- €.

Die Kosten fiir den Transformator sind aus den spezifischen Kosten von 12.000,- pro MV A ab-

schatzbar.

Die angegebenen Kosten sind Mindestkosten, die wesentlich hher werden kénnen, wenn Zusatz-
anforderungen z. B. an die Verfiigbarkeit der Anlage gestellt und der Netzanschluss redundant aus-
gefiihrt wird. Beim Tauernwind-Projekt waren die Netzanschlusskosten aufgrund der 6rtlichen Ge-
gebenheiten — der Anschluss der 30-kV-Station an die nichstgelegene 110-kV-Station erforderte
eine mehr als 20 km lange Kabelverlegung in schwierigem Gelédnde — ausgesprochen hoch. Inklu-
sive des Windparknetzes betrugen die Kosten fiir den Netzanschluss hier mehr als 3,9 Mio. € und

damit etwa 23% der Konverterkosten [37].

Planungskosten

Die Kosten fiir Planung und Bauleitung beinhalten
e Windgutachten

e Planung der WEA-Aufstellung und Infrastruktur
e Planung der elektrischen Anlagen

o Sicherung der Finanzierung

e Bauleitung und Abnahme

Sie hidngen stark von der Komplexitdt der Aufgabe ab und sind nur zum Teil von der Anlagengrdfie
abhingig. Sie sind gegeniiber den Anlagekosten gering und liegen bei kleinen Anlagen bei etwa 5 %
der Anlagenkosten und diirften fiir grole auf ca. 2 % der Anlagenkosten fallen. Die Betreiber des
Windparks Tauernwind (19,25 MW) beziffern die Kosten fiir die Planung und Bauleitung auf 2,4 %
der Anlagenkosten [37].

Nebenkosten

Die Nebenkosten beinhalten Kosten, die von den Eigentumsverhéltnissen des von einer Windenergie-

anlage beeinflussten Geldandes abhdngen. Sie beinhalten
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e Abldsung von Rechten und Dienstbarkeiten
e Baugenehmigungen
e Anwaltskosten

e Sonstige

Sie konnen von sehr geringen Betrdgen, wenn der WEA-Betreiber Eigentiimer des gesamten betroffe-
nen Geldndes ist, bis hin zu betrdchtlichen Betrdgen variieren, wenn eine Vielzahl von Grundstiicksei-
gentlimern involviert ist. Sie liegen iiblicherweise zwischen 2 % und 8 % der Errichtungskosten mit
einem Mittelwert von 5 %. Beim Tauernwindpark lagen auch die Nebenkosten am oberen genannten

Limit von 8 % der Gesamtkosten.

Gesamtkosten

Die insgesamt entstehenden Anlagenkosten hidngen im wesentlichen von dem Winddargebot des
Windpark-Standorts, des sich daraus als gilinstig ergebenden Konvertertyps und der Lage des Standorts
zum Netzanschlusspunkt ab. Ausgehend vom Winddargebot am Standort ergibt sich damit ein Streu-
bereich der Konverterkosten fiir den jeweils wirtschaftlich optimalen WEA-Typ, der von rund
880 €/kW (glinstiger Standort) bis 1.100 €/kW (ungiinstiger Standort) reicht. Zur Bestimmung der
ebenfalls mit dem Standort variierenden Anschluss- und Nebenkosten wurden die in Tabelle 9.5 wie-
dergegebenen Bedingungen angesetzt. Mit diesen Annahmen lassen sich die unteren und oberen Kos-

tengrenzen sowie ein typischer ,,Mittelwert™ errechnen.

Tabelle 9.6 und Bild 9.18 zeigen die Anlagenkosten inklusive Windparknetz und Zufahrtswegen, je-
doch ohne Planungs- und Nebenkosten fiir die in Tabelle 9.5 angegebenen Bedingungen fiir den An-
schluss des Windparks an eine bestehende Sammelschiene. Die Streuung ist hauptséchlich durch die
Streuung der Konverterkosten bestimmt. Die Lénge der Kabelverbindung zum Netzanschlusspunkt
wird von diesem groBen Streubereich iiberdeckt, obwohl die Differenz zwischen kiirzester und langs-

ter Verbindung bis zu 1,4 Mio. € betrégt.

CONSENTEC/ IFE\N /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 137

Bedingung Kosten
Minimum Mittel Maximum

Spezifische Konverterkosten
in €/kW 880 1000 1100
Lange des Verbindungskabels zum
Netzanschlusspunkt in km 2 S 10
Nebenkosten

2 5 8

in % der Anlagenkosten

Tabelle 9.5:  Zusammenstellung der Bedingungen fiir die Bestimmung der Gesamtkosten

Windpark- Kosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 9,3 Mio. € 10,6 Mio. € 11,9 Mio. €
20 MW 18,4 Mio. € 21,0 Mio. € 23,3 Mio. €
30 MW 27,6 Mio. € 31,6 Mio. € 35,2 Mio. €
40 MW 36,8 Mio. € 42,0 Mio. € 46,8 Mio. €

Tabelle 9.6 Anlagenkosten inkl. Windparknetz und Zufahrtswege ohne Planungs- und Nebenkos-

ten bei Anschluss des Windparks an eine bestehende 20-kV-Sammelschiene

Die Kosten fiir den Netzanschluss an eine bestehende 30-kV-Sammelschiene unterscheiden sich nur
wenig, da sich die hoheren Kosten des Windparkkabelnetzes und der Schaltanlagen mit den etwas

niedrigeren Kosten der Netzanschlusskabel autheben.

In keinem Fall ist es kostengiinstiger, das Windparknetz und die Netzverbindung in 30 kV auszufiih-
ren und iiber einen Transformator an eine 20-kV-Sammelschiene anzuschlieBen. Die Spannungsebene
der vorhandenen Mittelspannungsstation bestimmt bei dieser Anschlussart die Spannungsebene des

Windparknetzes.
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Bild 9.18: Anlagenkosten inkl. Windparknetz und Zufahrtswege ohne Planungs- und Nebenkos-

ten bei Anschluss des Windparks an eine bestehende 20-kV-Sammelschiene

Tabelle 9.7 und Bild 9.19 zeigen die Anlagenkosten inklusive Windparknetz und Zufahrtswege, aber
ohne Planungs- und Nebenkosten bei Anschluss an das 110-kV-Netz. Sie sind um 400 bis 800 T€
hoher als bei Anschluss an ein bestehendes Mittelspannungsnetz. Fiir das Tauernwind-Projekt lagen
die Vergleichskosten bei einer Windparkleistung von knapp 20 MW bei 21,43 Mio. € [37]. Den giins-
tigen Konverterkosten stehen hier hohe Kosten fiir Netzanschluss und Infrastruktur gegeniiber, so dass

sich in der Summe in etwa der ermittelte Mittelwert ergab.

Windpark- Kosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 9,7 Mio. € 11,2 Mio. € 12,3 Mio. €
20 MW 19,0 Mio. € 21,7 Mio. € 23,9 Mio. €
30 MW 28,3 Mio. € 32,3 Mio. € 35,8 Mio. €
40 MW 37,5 Mio. € 42,8 Mio. € 47,6 Mio. €

Tabelle 9.7 Anlagenkosten inkl. Windparknetz und Zufahrtswege ohne Planungs- und Nebenkos-
ten bei Anschluss des Windparks an das 110-kV-Netz

Es hat sich aus der Kostenanalyse ergeben, dass ab einer bestimmten Kabelldnge die Ausfiihrung der
Kabelverbindung zum Netzanschlusspunkt des Windparknetzes mit 30 kV kostengiinstiger ist als die
mit 20 kV. Die sich ergebenden Liangen sind in Bild 9.20 angegeben. Bei kiirzeren Lingen liberwiegen
die fiir 30 kV hoheren Kosten fiir Anlagen innerhalb des Windparks stets die durch Verluste auf der

Netzanschlussverbindung entstehenden Kosten. Es soll bemerkt werden, dass die Verluste auf den
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10 km langen Kabelverbindungen bereits bei den 40-MW-Windparks 400 kW bezogen auf die Voll-
laststunden betragen, also bei einer Annahme von 2.000 Vollaststunden pro Jahr den jéhrlichen Ertrag
um etwa 800.000 kWh entsprechend ca. 60.000 € mindern. Beim Tauernwindpark wurde die schon
erwédhnte mehr als 20 km lange Strecke zur 110-kV-Station mit einem 30-kV-Kabel ausgefiihrt [37].
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Bild 9.19: Anlagenkosten inkl. Windparknetz und Zufahrtswege ohne Planungs- und Nebenkos-

ten bei Anschluss des Windparks an das 110-kV-Netz
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Bild 9.20: Kabellinge, ab welcher die Ausfiihrung der Anlagen mit 30 kV kostengiinstiger ist als
mit 20 kV

Abschlielend sind in Tabelle 9.8 und Tabelle 9.9 bzw. in Bild 9.21 und Bild 9.22 die Gesamtkosten
einschlieBlich Planung (Annahmen: 2 % der Anlagenkosten ab 30 MW Windparkleistung, 2,5 % bei
20 MW, 4 % bei 10 MW) und Nebenkosten (Annahme 2 % bis 8 % der Gesamtkosten, siche Tabelle
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9.5) fiir die beiden Varianten angegeben. Die Unterschiede zwischen den beiden Netzanschlussvarian-

ten sind nahezu vernachléssigbar.

Windpark- Kosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 9,9 Mio. € 11,6 Mio. € 13,4 Mio. €
20 MW 19,3 Mio. € 22,6 Mio. € 25,9 Mio. €
30 MW 28,7 Mio. € 33,8 Mio. € 38,7 Mio. €
40 MW 38,3 Mio. € 45,0 Mio. € 51,6 Mio. €

Tabelle 9.8 Gesamtkosten bei Anschluss des Windparks an eine bestehende 20-kV-Sammelschiene

des Umspannwerks

Windpark- Kosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 10,3 Mio. € 12,2 Mio. € 13,8 Mio. €
20 MW 19,9 Mio. € 23,3 Mio. € 26,5 Mio. €
30 MW 29,4 Mio. € 34,6 Mio. € 39,5 Mio. €
40 MW 39,1 Mio. € 45,9 Mio. € 52,5 Mio. €

Tabelle 9.9 Gesamtkosten bei Anschluss des Windparks an das 110-kV-Netz

Die Gesamtinvestitionskosten flir den Tauernwindpark werden mit 23,86 Mio. € beziffert [37], was
nach Tabelle 9.9 nur wenig iiber den mittleren Kosten fiir einen 20-MW-Windpark liegt. Dies mag
angesichts des ungewohnlichen und hinsichtlich der Zuwegung und des Netzanschlusses schwierigen
Standorts dieses Windparks zunéchst {iberraschen. Wie oben bereits ausgefiihrt, liberwiegen aber stets
die Konverterkosten, deren spezifische Hohe bei gilinstigem Winddargebot (der auf einem Hohenrii-
cken der Niederen Tauern gewihlte Standort ist hinsichtlich seines Winddargebots mit der deutschen

Nordseekiiste vergleichbar) niedrig ist und somit zu moderaten Gesamtkosten fiihrt.

Bezieht man die ermittelten Gesamtkosten auf die installierten Leistungen, so ergeben sich spezifische
Kosten zwischen 957 und 1384 €/kW. Die errechneten Mittelwerte liegen praktisch unabhingig von
Netzanschluss und WindparkgréBe bei rund 1175 €/kW. Die Deutsche Windenergie-Institut GmbH hat
in einer Studie zur aktuellen Kostensituation 2002 in Deutschland die spezifischen Projektgesamtkos-

ten aus einer umfassenden Umfrage ermittelt [53]. Dabei kommt sie zu dem Ergebnis, dass die spezifi-
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schen Investitionswerte bei hoher Streuung in einem Bereich von 800 bis 1600 €/kW liegen, bei einem
Mittelwert von etwa 1100 €/kW. Dabei zeigt sich ein Anstieg der spezifischen Kosten mit den erreich-
ten Volllaststunden. Bei einer Auslegung der Windparks fiir 2.000 Volllaststunden pro Jahr erreichen
die aus der Umfrage ermittelten spezifischen Kosten von etwa 950 €/kW bis etwa 1350 €/kW und sind

damit praktisch identisch mit den von uns rechnerisch ermittelten.
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Bild 9.21: Gesamtkosten bei Anschluss des Windparks an eine bestehende 20-kV-Sammelschiene

des Umspannwerks
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Bild 9.22: Gesamtkosten bei Anschluss des Windparks an das 110-kV-Netz
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9.3.3 Betriebskosten

Zu den Betriebskosten bei Windparks zdhlen

e Kosten fiir Wartung und Instandhaltung der WEA,
¢ Grundstiickskosten bzw. Flichenpacht,

e Versicherungskosten,

e Geschiftsfilhrungs- und Steuerberatungskosten,

e Strombezugskosten sowie

o Sonstige Kosten* unter denen Personalkosten, Beitrdge zu Verbidnden und Kammern, Rechtsbera-

tung, Biirokosten usw. zusammengefasst werden.

Nach [53] verursachen die Aufwendungen fiir Wartung und Instandhaltung durchschnittlich 26 % der
Betriebskosten; mit je etwa einem Flinftel der Betriebskosten fallen Geschiftsfiihrungs- und Steuerbe-
ratungskosten (durchschnittlich 21 %) und Grundstiicks- bzw. Pachtkosten (18 %) ins Gewicht. Weite-
re wesentliche Anteile an den Betriebskosten stellen die Sonstigen Kosten mit durchschnittlich 17 %
und Versicherungskosten mit durchschnittlich 13 % dar. Die Strombezugskosten bilden mit 5% den

geringsten Anteil.

In [53] wird dabei eine Zunahme der Summe der Betriebskosten liber die Betriebsjahre festgestellt. So
liegen die durchschnittlich ermittelten Aufwendungen fiir den Betrieb im ersten Jahr noch bei 2 %, im
sechsten Betriebsjahr hingegen schon bei 4,8 % der WEA-Anschaffungskosten, die hier mit 895 €/kW
(nur Konverter) angenommen wurden. Bezogen auf die installierte Leistung entspricht dies Betriebs-
kosten, die von 18 €/kW im ersten Betriebsjahr auf 43 €/kW im sechsten Betriebsjahr ansteigen. Ver-
ursacht wird dies vor allem durch einen Anstieg bei Wartungs- und Instandhaltungskosten sowie Ver-
sicherungskosten. Die Zunahme der Betriebskosten in den Anfangsjahren ist im wesentlichen auf die
auslaufenden Garantieleistungen zuriickzufiihren, so ist im fiinften und sechsten Betriebsjahr eine

gewisse Konvergenz der Kostenverldufe zu beobachten [53].

Die genannten Zahlen decken sich mit den in [54] beschriebenen Erfahrungen, nach denen die Be-
triebskosten nach Ablauf der Garantiezeit auf einen Wert von 4 bis 4,5 % der WEA-Investitionskosten
steigen, wobei sich diese Angaben auf den jeweiligen Preis der WEA zum Kaufzeitpunkt beziehen.
Setzt man hierfiir, wie von uns im Abschnitt 9.3.2 getan, einen mittleren spezifischen Preis von
1000 €/kW an, so entspricht dies bezogenen jahrlichen Betriebskosten von 40 bis 45 €/kW nach Ab-

lauf der Garantiezeit.
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In den genannten Werten fiir die Betriebskosten sind noch nicht die notwendigen Ersatzinvestitionen
fiir Hauptkomponenten enthalten, die in der Regel etwa ab dem fiinften bis zehnten Betriebsjahr erst-
mals erforderlich werden. Uber einen 20-jihrigen Betriebszeitraum ermittelt [53] die mit Instandset-
zung und Austausch verbundenen Kosten mit insgesamt 130 bis 850 €/kW mit einem Mittelwert von
490 €/kW, das heilit etwa 25 €/kW jahrlich. Der reale Aufwand kann sehr stark durch den WEA-Typ
(mit oder ohne Getriebe, Stall- oder Pitchregelung) beeinflusst werden. Dariiber hinaus bezieht sich
diese Aussage auf eine Gesamtsicht iiber alle WEA mit einem Schwerpunkt in der 500- bis 750-kW-
Klasse, da hier die grofiten Erfahrungen bestehen [53]. Erfahrungen mit der Megawattklasse miissen
noch abgewartet werden, es wird aber eine Verringerung der Kosten fiir Instandsetzungen und Ersatz-

investitionen erhofft.

Fiir Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen wird in [54] empfohlen, innerhalb der Garantiezeit von ca. 2,5 %
Betriebskosten (entsprechend spezifischen Kosten von 25 €/kW) auszugehen, die danach auf 4 %
(40 €/kW) steigen und dann einer jéhrlichen Steigerungsrate von 3 % ausgesetzt sind. Aufgrund der
Alterung der Maschine wird empfohlen, nach dem zehnten Betriebsjahr die Betriebskosten um noch-
mals 30 % zu erhdhen. Uber eine angenommene Lebensdauer von 20 Jahren fiihrt dies, nicht inflati-
onsbereinigt, zu Gesamt-Betriebskosten von 1115 €/kW oder durchschnittlichen jéhrlichen spezifi-
schen Betriebskosten von rund 56 €/kW. Bei einer Betriebsdauer von nur 13 Jahren (in Osterreich
garantierter Zeitraum der Einspeisevergiitung) reduzieren sich diese Kosten auf insgesamt 579 €/kW

bzw. knapp 45 €/kW jahrlich im Durchschnitt {iber diesen Zeitraum.

Zum Vergleich: Die Betreiber des Tauernwindparks kalkulieren mit jahrlichen Betriebskosten von

878.650 € [37], dies entspricht spezifischen jahrlichen Betriebskosten von 45,60 €/kW.

9.3.4 Einspeiseverglitung und Wirtschaftlichkeit

In diesem Abschnitt sollen die Osterreichischen Einspeisetarife fiir Strom aus WEA daraufhin unter-
sucht werden, inwieweit hiermit ein wirtschaftlicher Betrieb von Windparks ermdglicht wird. Dabei
wird auf Basis der Verordnung des Bundesministers fiir Wirtschaft und Arbeit, mit der Preise fiir die
Abnahme elektrischer Energie aus Okostromanlagen festgesetzt werden [8], von einer Vergiitung der
Einspeisung mit 7,8 Cent pro kWh ausgegangen. Diese findet auf alle Windparks Anwendung, die seit
dem 1. Janner 2003 erstellt wurden und solche, fiir die bis zum 31.12.2004 alle Genehmigungen vor-

liegen. Die Tarife werden fiir 13 Jahre garantiert.

Es sei darauf hingewiesen, dass pauschale Betrachtungen zur Wirtschaftlichkeit wie die hier durchge-

fiihrte ohne eine Einzeluntersuchung der an den in Frage kommenden Standorten vorhandenen Wind-
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dargebote keinen Schluss iiber den Umfang der integral zu erwartenden Einspeisung aus Windparks
zulassen; insbesondere kdnnen daraus keine unmittelbaren Schlussfolgerungen {iber das Erreichen der

in [1] formulierten Ziele einer Einspeisung aus regenerativen Energiequellen getroffen werden.

Alle im Folgenden durchgefiihrten Berechnungen verwenden die in den Abschnitten 9.3.2 und 9.3.3

genannten Werte fiir Errichtungs- und Betriebskosten.

Bei den Kostenrechnungen bleiben mogliche Fordergelder bei der Errichtung oder zusétzliche
Einnahmen in Form von steuermindernden Effekten durch Abschreibungen unberiicksichtigt,
die die Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen u. U. wesentlich begiinstigen konnen. Des weiteren
wird im wesentlichen mit einer konstanten Volllaststundenzahl von 2000 h/a gerechnet. Die fol-
genden Berechnungen stellen somit untere Abschitzungen der Wirtschaftlichkeit dar. Sollte an
giinstigen Standorten eine hohere Volllaststundenzahl bei nicht oder nur geringfiigig erhohten
Anlagenkosten realisiert werden konnen, wird auch hierdurch die Wirtschaftlichkeit begiinstigt;

dem tragen wir durch Sensitivititsbetrachtungen Rechnung.

Kosten pro kWh bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren

Zunéchst sollen die Kosten pro kWh bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren errechnet werden. Hierfiir

sollen folgende Annahmen getroffen werden

e Am Ende der Betriebsdauer, d. h. nach 20 Jahren, sollen die Kosten fiir Errichtung und Betrieb in

vollem Umfang erwirtschaftet worden sein.

e Das eingesetzte Kapital fiir die Errichtung soll mit einem kalkulatorischen Zinssatz von 7,45%

verzinst werden.

Diese Annahme wurde in [53] fiir die Ermittlung der Energieerzeugungskosten getroffen und ba-

siert auf einem Zinssatz fiir das Fremdkapital von 5,5 % bei einer Eigenkapitalquote von 30 %.

e Die Betriebskosten werden gemill Abschnitt 9.3.3 mit durchschnittlich jdhrlich 56 € pro kW

installierter Leistung angesetzt.

o Die betrachteten Windparks erreichen — inklusive der Beriicksichtigung der Verfligbarkeit — 2.000
Volllaststunden pro Jahr; als Sensitivititsuntersuchung betrachten wir zusatzlich eine Variante
mit 2.200 Volllaststunden pro Jahr unter der vereinfachenden Annahme gleichbleibender Investiti-

ons- und Betriebskosten.
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Somit ergeben sich die Erzeugungskosten pro eingespeister Kilowattstunde Kywy, (in €/kWh) aus dem
Quotienten aus jahrlichen spezifischen Kosten K, (in €/kW-a) und der Benutzungsdauer der Volllast

Tg (in h/a):

Kll
KkWh :T— (91)

B

Die hierfiir benutzten jahrlichen spezifischen Kosten K, ergeben sich aus dem Produkts der Annuitit a
(in %/a) und der spezifischen Errichtungskosten K (in €/kW), zu welchem die angenommenen jahrli-

chen spezifischen jahrlichen Betriebskosten K (in €/kW-a) addiert werden:
K,=a-K,+K, (9.2)

Die erforderliche Annuitét ergibt sich aus dem verwendeten kalkulatorischen Zinssatz p und der ange-

nommenen Betriebsdauer N in Jahren:

- N
P (I+ p)

= 9.3
1+ p)" -1 )

Mit den oben genannten Annahmen ergibt sich aus Gleichung (9.3) die Annuitét zu 9,77 %/a. Ermittelt
man die spezifischen Errichtungskosten aus Tabelle 9.8 bzw. Tabelle 9.9 durch Division der dort ge-
gebenen Gesamtkosten durch die genannten Windparkleistungen, so lassen sich mit Gleichung (9.2)
die jahrlichen spezifischen Kosten K, und daraus mit Gleichung (9.1) schlieBlich die sich ergebenden
Erzeugungskosten pro Kilowattstunde Kywy errechnen. Die Ergebnisse sind in Tabelle 9.10 wiederge-

geben.

Das Ergebnis legt nahe, dass die gewahlte Einspeisevergiitung von 7,8 €-Cent pro kWh unter den ein-

gangs getroffenen Annahmen und bei Zahlung der Einspeisevergiitung iiber einen Zeitraum von 20

Jahren nur fiir solche Windparks zu voller Kostendeckung fiihrt, die hinsichtlich ihrer Kostenstruktur
optimale Verhéltnisse aufweisen. Dies sind vor allem Windparks an Standorten mit sehr gutem Wind-
dargebot, die zudem giinstige Netzanschlussbedingungen aufweisen. Von groBer Bedeutung ist in
diesem Zusammenhang die erreichbare Volllaststundenzahl, die in dieser Studie einheitlich zu
2000 h/a angesetzt wurde, an giinstigen Standorten jedoch deutlich dariiber liegen kann, wodurch die

spezifischen Erzeugungskosten entsprechend geringer ausfallen kénnen.
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Netzanschluss | Windpark- | Erzeugungskosten in €-Cent pro kWh
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 7,6 8,6 9,3
Anschluss
an bestehende 20 MW 7,5 8,5 9,1
20-kV- 30 MW 7,5 8,5 9,1
Sammelschiene
40 MW 7,5 8,6 9,1
10 MW 7,8 8,6 9,6
Anschluss an 20 MW 7,7 8,5 9,3
10-kV-Netz | 30 Ny 7,6 8,6 9,2
40 MW 7,6 8,5 9,2

Tabelle 9.10  Erzeugungskosten pro Kilowattstunde bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren (ohne
Beriicksichtigung von Fordermitteln bzw. -mafinahmen aufSer der Einspeisevergiitung;

2.000 Volllaststunden pro Jahr)

Aus der gewédhlten Spannungsebene des Netzanschlusses ergeben sich hingegen nur marginale Kos-
tenunterschiede. In [53] kommt man bei gleichem kalkulatorischen Zinssatz, 2000 Volllaststunden und
einer 20-jahrigen Abschreibungsdauer auf mittlere Energieerzeugungskosten von etwa

8,9 €-Cent/kWh, ein Wert, der geringfiigig tiber den hier ermittelten Werten ,,Mittel* liegt.

Beispielhaft soll im Folgenden dargestellt werden, welchen Einfluss die Volllaststundenzahl auf die
Ergebnisse hat. Gemal Gleichung (9.1) verhalten sich die Erzeugungskosten pro eingespeister Kilo-
wattstunde umgekehrt proportional zur Volllaststundenzahl, wenn man vereinfachend unterstellt, dass
an sehr guten Windstandorten hohere Volllaststundenzahlen bei gleichen Kosten erreicht werden kon-
nen. Fiir einen Standort mit 2.200 h/a folgt hieraus z. B. gegeniiber der Basisannahme von 2.000 h/a
eine Verringerung der Erzeugungskosten pro eingespeister Kilowattstunde um ca. 9 % (2.000 / 2.200

= 90,9 %); die sich dann ergebenden Werte sind in Tabelle 9.11 dargestellt.
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Netzanschluss | Windpark- | Erzeugungskosten in €-Cent pro kWh
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 6,9 7,8 8,5
Anschluss
an bestehende 20 MW 6,8 7,7 8,3
20-kV- 30 MW 6,8 7,7 8,3
Sammelschiene
40 MW 6,8 7,8 8,3
10 MW 7,1 7,8 8,7
Anschluss an 20 MW 7,0 7,7 8,5
110-kV-Netz | 34 pryy 6.9 7.8 8.4
40 MW 6,9 7,7 8,4

Tabelle 9.11  Erzeugungskosten pro Kilowattstunde bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren (ohne
Beriicksichtigung von Fordermitteln bzw. -mafinahmen aufSer der Einspeisevergiitung;

2.200 Volllaststunden pro Jahr)

Kosten pro kWh bei einer Betriebsdauer von 13 Jahren

Zum Vergleich sollen die Kosten pro kWh bei einer Betriebsdauer von nur 13 Jahren, also entspre-
chend der derzeit garantierten Einspeisevergiitung, errechnet werden. Hierfiir sollen folgende Annah-

men getroffen werden

e Am Ende der Betriebsdauer, d. h. nach 13 Jahren, sollen die Kosten fiir die Errichtung und Be-

trieb in vollem Umfang erwirtschaftet worden sein.

e Das eingesetzte Kapital fiir die Errichtung soll mit einem kalkulatorischen Zinssatz von 7,0 %

verzinst werden.

Der gegeniiber der vorstehenden Berechnung reduzierte Zinssatz basiert auf der kiirzeren Riick-

laufzeit des eingesetzten Kapitals.

e Die angenommenen Betriebskosten werden gemall Abschnitt 9.3.3 auf durchschnittlich jahrlich

45 € pro kW installierter Leistung reduziert.

¢ Die betrachteten Windparks erreichen — inklusive der Beriicksichtigung der Verfiigbarkeit — 2.000
Volllaststunden pro Jahr; als Sensitivititsuntersuchung betrachten wir zusétzlich eine Variante
mit 2.200 Volllaststunden pro Jahr unter der vereinfachenden Annahme gleichbleibender Investiti-

ons- und Betriebskosten.
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Mit diesen Annahmen ergibt sich aus Gleichung (9.3) die Annuitit zu 11,97 %/a. Aquivalent zu oben

beschriebener Vorgehensweise lassen sich die sich ergebenden Erzeugungskosten pro Kilowattstunde

Kxwn errechnen. Die Ergebnisse sind in Tabelle 9.12 wiedergegeben.

Netzanschluss | Windpark-

Erzeugungskosten in €-Cent pro kWh

leistung Minimum Mittel Maximum

10 MW 8,2 9,3 10,3
Anschluss
an bestehende 20 MW 8,0 9,3 10,0
20-kV- 30 MW 8,0 9.3 10,0
Sammelschiene

40 MW 8,0 9,3 10,0
10 MW 8,4 9,3 10,5
Anschluss an 20 MW 8,2 9,3 10,2
110-kV-Netz 1 35wy 8.1 9.3 10,1
40 MW 8,1 9,3 10,1

Tabelle 9.12  Erzeugungskosten pro Kilowattstunde bei einer Betriebsdauer von 13 Jahren (ohne

Beriicksichtigung von Fordermitteln bzw. -mafsnahmen aufier der Einspeisevergiitung,;

2.000 Volllaststunden pro Jahr)

Das Ergebnis zeigt, dass die garantierte Dauer der Einspeisevergiitung von 7,8 €-Cent pro kWh iiber

einen Zeitraum von lediglich 13 Jahren unter den eingangs getroffenen Annahmen einen wirtschaftli-

chen Betrieb von Windkraftanlagen fraglich erscheinen ldsst. Wie oben erwéhnt, kdnnen zusétzliche

Fordergelder oder Steuerminderungen sowie eine iiber 2000 h/a liegende Volllaststundenzahl jedoch

die Wirtschaftlichkeit gewahrleisten.

Auch hier soll daher beispielhaft dargestellt werden, welchen Einfluss die Volllaststundenzahl auf die

Ergebnisse hat, wenn man vereinfachend unterstellt, dass an sehr guten Windstandorten hohere Voll-

laststundenzahlen bei gleichen Kosten erreicht werden kénnen. Geméf Gleichung (9.1) ergibt sich fiir

einen Standort mit 2.200 h/a gegeniiber der Basisannahme von 2.000 h/a wiederum eine Verringerung

der Erzeugungskosten pro eingespeister Kilowattstunde um ca. 9 %; die sich dann ergebenden Werte

sind in Tabelle 9.13 dargestellt.
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Netzanschluss | Windpark- | Erzeugungskosten in €-Cent pro kWh
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 7,5 8,5 9,4
Anschluss
an bestehende 20 MW 7,3 8,5 9,1
20-kV- 30 MW 73 8,5 9,1
Sammelschiene
40 MW 7,3 8,5 9,1
10 MW 7,6 8,5 9,5
Anschluss an 20 MW 7,5 8,5 9,3
110-kV-Netz | 30 vy 7.4 8,5 9,2
40 MW 7,4 8,5 9,2

Tabelle 9.13  Erzeugungskosten pro Kilowattstunde bei einer Betriebsdauer von 13 Jahren (ohne
Beriicksichtigung von Fordermitteln bzw. -mafinahmen aufSer der Einspeisevergiitung;

2.200 Volllaststunden pro Jahr)

Erreichte Verzinsung bei derzeitiger Einspeisevergtitung tiber 13 Jahre

Nun soll umgekehrt bei vorgegebener Einspeisevergiitung die sich einstellende Verzinsung des einge-
setzten Kapitals ermittelt werden. Dafiir soll zunéchst die garantierte Vergiitungsdauer von 13 Jahren

als Betriebsdauer betrachtet werden:

e Am Ende der Betriebsdauer, d. h. nach 13 Jahren, sollen die Kosten fiir die Errichtung und Be-

trieb in vollem Umfang erwirtschaftet worden sein.
e Die eingespeiste Energie wird mit 7,8 €-Cent pro kWh vergiitet.

o Die Betriebskosten werden gemiB3 Abschnitt 9.3.3 mit durchschnittlich jahrlich 45 € pro kW

installierter Leistung angesetzt.

e Die betrachteten Windparks erreichen — inklusive der Beriicksichtigung der Verfiigbarkeit — 2.000
Volllaststunden pro Jahr.

Die jéhrlichen Erlose pro installiertem kW sind somit zu 156 €/kW-a festgelegt. Davon sind zunéchst
die Betriebskosten von 45 €/kW-a zu subtrahieren. Der verbleibende Betrag von 111 €/kW-a ist durch
die spezifischen Gesamt-Errichtungskosten (Tabelle 9.8 und Tabelle 9.9) zu teilen. Das Ergebnis be-

schreibt die erreichbare Annuitét. Tabelle 9.14 gibt die zugehdrigen Zinssétze wieder.
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Netzanschluss | Windpark- Spez. Errichtungskosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 5,9 % 3,0 % 1,1 %
Anschluss
an bestehende 20 MW 6,3 % 3,1 % 1,6 %
20-kV- 30 MW 6,5 % 3,1% 1,6 %
Sammelschiene
40 MW 6,5 % 3,1 % 1,6 %
10 MW 5,2 % 3,0 % 0,6 %
Anschluss an 20 MW 5,8 % 3,1% 1,3%
110-kV-Netz 1 34 6,0 % 3,0 % 1,4 %
40 MW 6,1 % 3,1% 1,4 %

Tabelle 9.14  Zinssatz des eingesetzten Kapitals bei einer Betriebsdauer von 13 Jahren

Es ist zu erkennen, dass die erreichten Zinssétze bei den eingangs getroffenen Annahmen nur unter

besten Bedingungen iiber den fiir die Fremdkapitalverzinsung angenommenen Zinssatz von 5,5 %
steigen, so dass fiir die Eigenkapitalverzinsung nur in diesen Féllen ein héherer Zinssatz als fiir die
Fremdkapitalverzinsung auftritt. Bei einer Eigenkapitalquote von 30 % kdnnen im besten Fall Eigen-
kapitalverzinsungen von 8,8 % bei einer Laufzeit von 13 Jahren erreicht werden (fiir Windparks mit
minimalen Errichtungskosten, Anschluss an bestehende 20-kV-Sammelschiene und Leistung ab 30

MW). Fiir den Tauernwindpark ergibt sich liber 13 Jahre (ohne Beriicksichtigung sonstiger Forderung)

eine geschitzte Gesamtkapitalverzinsung von rund 3,0 %.

Erreichte Verzinsung bei garantierter Einspeisevergltung tiber 20 Jahre

AbschlieBend soll bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren und einer wéhrend dieser Zeit garantierten

gleichbleibenden Einspeisevergiitung der erreichte Zinssatz berechnet werden:

e Am Ende der Betriebsdauer, d. h. nach 20 Jahren, sollen die Kosten fiir die Errichtung und Be-

trieb in vollem Umfang erwirtschaftet worden sein.
e Die eingespeiste Energie wird wihrend des gesamten Zeitraums mit 7,8 €-Cent pro kWh vergiitet.

o Die Betriebskosten werden gemill Abschnitt 9.3.3 mit durchschnittlich jdhrlich 56 € pro kW

installierter Leistung angesetzt.

e Die betrachteten Windparks erreichen — inklusive der Beriicksichtigung der Verfiigbarkeit — 2.000
Volllaststunden pro Jahr.
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Die jéhrlichen Erldse pro installiertem kW sind wiederum zu 156 €/kW-a festgelegt. Davon sind die
hier hoheren Betriebskosten von 56 €/kW-a zu subtrahieren. Der verbleibende Betrag von 100 €/kW-a
ist durch die spezifischen Gesamt-Errichtungskosten (Tabelle 9.8 und Tabelle 9.9) zu teilen. Das Er-

gebnis beschreibt wieder die erreichbare Annuitét. Tabelle 9.15 gibt die zugehorigen Zinssétze wieder.

Netzanschluss | Windpark- Spez. Errichtungskosten
leistung Minimum Mittel Maximum
10 MW 7,9 % 5,7 % 42 %
Anschluss
an bestehende 20 MW 8,2 % 5,7% 4,6 %
20-kV- 30 MW 8.3 % 5,7 % 4,6 %
Sammelschiene
40 MW 8,4 % 5,7 % 4,6 %
10 MW 7,3 % 5,6 % 3,8%
Anschluss an 20 MW 7,9 % 5, 7% 43 %
10-kV-Netz | 30 prw 8,0 % 5,7 % 4,4 %
40 MW 8,1 % 5,7 % 4,4 %

Tabelle 9.15  Zinssatz des eingesetzten Kapitals bei einer Betriebsdauer von 20 Jahren und gleich-

bleibender Einspeisevergiitung

Diese modifizierte Rechnung mit einer Verlangerung der derzeitigen Einspeisevergiitung lédsst erken-
nen, dass die unter besten Bedingungen erreichten Kapitalverzinsungen nun auch bei der hier durchge-
fiihrten unteren Abschétzung (d. h. bei Vernachlédssigung zusitzlicher Forderung sowie 2000 Volllast-
stunden pro Jahr) ausreichend hoch sind, um einen Investitionsanreiz auszuiiben. Bei durchschnittli-
chen Standortbedingungen jedoch ergeben sich selbst unter diesen verbesserten Umstidnden nur Zins-
sétze, die nur geringfiigig liber einer zu erwartenden Fremdkapitalverzinsung von 5,5 % liegen. Die
bei Eigenkapitalquoten von 30 % sich einstellenden Eigenkapitalverzinsungen von kaum mehr als 6 %
diirften bei einer angenommenen Laufzeit von 20 Jahren nur einen geringen Investitionsanreiz darstel-
len. Allerdings konnen weitere Fordergelder oder Steuerminderungen oder eine Erhdhung der Erlose
durch hohere Volllaststundenzahl den erforderlichen Anreiz schaffen. Fiir den Tauernwindpark ergibt

sich (wieder ohne Beriicksichtigung sonstiger Forderung) eine geschitzte Gesamtkapitalverzinsung

von jetzt rund 5,6 %.
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10 Schutzkonzepte in Mittelspannungs-Verteilungsnetzen mit de-

zentraler Einspeisung

Dipl.-Ing. G. Dany, Univ.-Prof. Dr.-Ing. H.-J. Haubrich, Dipl.-Ing. J. Tzschoppe,
Institut fiir Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft der RWTH Aachen;
Dr.-Ing. Th. Reifling, VEW ENERGIE AG, Dortmund

Beitrag zur ETG-Tagung ,,Schutz- und Stationsleittechnik*, Dresden, 3.3.-4.3.1998

10.1 Einleitung

Das in Mittelspannungsnetzen (MS) gewdhnlich auf eine definierte Fehlerstromrichtung ausgelegte
Schutzkonzept kann durch die von dezentralen Kleinkraftwerken zusitzlich gelieferten Fehlerstrom-
beitrdge in seiner Funktion beeintrachtigt werden. Hierbei sind der Verlust der Schutzselektivitit und
die Gefahrdung des Erfolges einer Kurzunterbrechung (KU) moglich.

Bei einem kurzschluBartigen Fehler in einem Leitungszweig des iliblicherweise offen betriebenen MS-
Netzes speisen dezentrale Erzeuger in anderen Zweigen den Fehler iiber die Sammelschiene der Um-
spannstation und somit iiber die unabhingige Maximalstrom-Zeit-Schutzeinrichtung (UMZ) des Ab-
gangs, an dem sie angeschlossen sind. Aufgrund der zumeist nicht vorhandenen Richungsselektivitit
des UMZ-Schutzes kann dieser auslosen und den gesunden Strahl unselektiv abschalten.

Ziel einer KU, auch automatische Wiedereinschaltung genannt, ist es, durch kurzzeitiges Spannungs-
freischalten des fehlerbetroffenen Leitungsabschnitts oder Netzsektors eine Loschung der in Freilei-
tungsnetzen mehrheitlich als Uberschlidge der AuBenisolation auftretenden Fehlerlichtbogen und die
Wiederverfestigung der Lichtbogenstrecke zu erzwingen. Der Erfolg einer KU kann grundsitzlich
gefdhrdet sein, wenn dezentrale Erzeuger wihrend der vermeintlich spannungslosen Pause weiterhin
zugeschaltet bleiben und dem Lichtbogen Energie zufiihren. Daher stellt sich die Frage, ob die {ibli-
chen Schutzeinrichtungen dezentraler Erzeuger rechtzeitig eine Abtrennung vom Netz bewirken, oder
ob die Anlagen die Fehlerlichtbogen iiberhaupt aufrecht erhalten kénnen.

Aufgrund ihrer vorrangigen Verbreitung in Deutschland wird in dieser Untersuchung ausschlieflich
die dezentrale Einspeisung von Windenergieanlagen (WEA) und Blockheizkraftwerken (BHKW) be-
trachtet. Anhand eines charakteristischen Netzmodells und verschiedener WEA/BHKW-Modelle wird
mit dynamischer Simulation untersucht,

e ob diese Anlagen den Erfolg einer KU in Frage stellen, und mit welchen Schutzeinstellungen dies
gegebenenfalls zu verhindern ist;

e ab welchen installierten Leistungen in Abhédngigkeit von der Einstellung des UMZ-Schutzes und
des Anlagenschutzes im ungiinstigsten Fall mit einer Beeintridchtigung der Selektivitit zu rechnen
und wie diese durch Neuparametrierung der Schutzeinrichtungen zu verhindern ist.

August 2003 CONSENTEC/IPEWN /ESH



154 Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich

10.2 Kurzunterbrechungen

10.2.1 Ablauf

Landliche MS-Freileitungsnetze werden in Deutschland iiberwiegend mit Erdschlulkompensation
oder isoliertem Sternpunkt betrieben. ErdschluBlichtb6gen verldschen in solchen Netzen nahezu im-
mer in kurzer Zeit von selbst [1], so daf} hier nur bei mehrpoligen Fehlern die ausschlieBlich dreipolig
ausgefiihrte KU zum Einsatz kommit.

In den meist strahlenformig betriebenen Mittelspannungsnetzen wird eine KU nach Erkennen derarti-
ger Fehler in der Regel unverzdgert ausgelost, so dal der vom Hochspannungsnetz eingespeiste
KurzschluB3strom nach ca. 50 ms bis 150 ms unterbrochen wird. Nach der eingestellten Pausenzeit von
0,3 s bis 0,5 s schaltet das KU-Relais den zuvor abgetrennten Netzbereich wieder zu. Liegt der Fehler
noch immer an, wird endgiiltig abgeschaltet [2]. Mitnahmeschaltungen oder andere aufwendige
Schutzeinrichtungen, die fiir den KU-Zeitraum einen Weiterbetrieb von WEA/BHKW am abgetrenn-
ten Netzbereich unterbinden, werden aus Kostengriinden im MS-Netz nahezu nie eingesetzt.

Die minimale resultierende Pausenzeit richtet sich nach der Entionisierungszeit der Lichtbogenstrecke.
In [2] wird diese zu 100 ms (10 kV) und 130 ms (20 kV) abgeschitzt.

10.2.2 EinfluB von WEA/BHKW

Die hier interessierende Fragestellung, ob WEA/BHKW einen Lichtbogen aufrecht erhalten konnen,
hingt neben deren Fehlerstrombeitrag davon ab, bei welcher Stromstdrke und innerhalb welcher Zeit
ein frei brennender Lichtbogen erlischt. Aufgrund des komplexen, nicht vorhersagbaren Verhaltens
frei in Luft brennender Lichtbogen ist dies allerdings nicht eindeutig zu beantworten. In der Literatur
sind allenfalls grobe Anhaltswerte {iber das Verhalten von Erdschlullichtbégen in erdschuflkompen-
sierten Netzen [1] sowie — nicht iibertragbar — iiber Sekundérlichtbdgen in Hochstspannungsnetzen [3]
zu finden.

Messungen in 10-kV-Netzen ergaben, dall ein Lichtbogen bei einem Strom von 5 A, der nur etwa
15 % des Bemessungsstromes einer 500-kW-Anlage entspricht, unter Umsténden nicht erldschen wird
[1]. Ahnliche Werte ergeben sich aus der bekannten Faustformel, daB der ErdschluBreststrom 1 A pro
1 kV Nennspannung nicht iiberschreiten sollte.

Diese Abschétzungen lassen vermuten, dafl der KurzschluBstrombeitrag von WEA und BHKW das
Erloschen eines Lichtbogens in Frage stellen kann. In diesem Fall ist eine KU-Gefdhrdung nur da-
durch zu vermeiden, da3 der Anlagenschutz die WEA/BHKW so rechtzeitig vom Netz trennt, da3 die
verbleibende Pausenzeit eine Wiederverfestigung der Lichtbogenstrecke zulaft.

CONSENTEC/ IFE\N /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 155

10.3 Schutzselektivitat bei dezentraler Einspeisung

10.3.1 Schutzeinrichtungen im MS-Netz

Zur selektiven Abschaltung von Kurzschliissen werden in MS-Netzen am Anfang jedes Verteilungs-
strahles UMZ-Schutzeinrichtungen (zumeist ohne Richtungsentscheid) eingesetzt, die bei Uberschrei-
ten ihres Ansprechwertes nach einer festen Laufzeit von iiblicherweise 0,5 s bis 1 s die Ausschaltung
des fehlerbehafteten Strahles bewirken. Fillt das Anregesignal wihrend der Laufzeit unter den Riick-
fallwert, der typischerweise 80 % des Ansprechwertes betragt, erteilt das UMZ-Relais kein Ausschalt-
kommando.

10.3.2 EinfluB von WEA/BHKW

WEA und BHKW koénnen bei einem Fehler in einem Fremdstrahl diesen tiber den UMZ-Schutz des
gesunden Strahls und die Sammelschiene speisen und somit diesen UMZ-Schutz unselektiv auslésen
(Bild 10.1). Abhéngig davon, wo der Fehler auftritt, sind drei Bereiche zu unterschieden:

a) Tritt der Fehler elektrisch nahe zum Erzeuger auf, wird die Auslosung des verglichen zum UMZ-
Schutz schnelleren Anlagenschutz die Selektivitit sicherstellen.

b) Bei einem weit entfernten Fehler ist der Strombeitrag der Anlage nicht ausreichend, den UMZ-
Schutz anzuregen.

¢) Im zwischenliegenden Bereich wird der UMZ-Schutz 1 angeregt, und der Anlagenschutz 16st nicht
aus, so dal} Strahl 1 unselektiv abgeschaltet werden kann.

UMZ 1

I a) Anlagenschutz I6st aus
§ b) UMZ-Schutz 1 I6st nicht aus
I c) unselektiver Bereich

Bild 10.1: Gefihrdung der Selektivitdt durch dezentrale Erzeuger

Prinzipiell kann selektives Verhalten durch Einsatz von UMZ-Schutzeinrichtungen mit Richtungsent-
scheid oder durch Ausriistung der WEA/BHKW mit Vektorsprungrelais gewihrleistet werden. Diese
Losungen sind aber aufwendig und in den meisten Fallen nicht notwendig.
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Fiir den Fall, daf} die Unselektivitit nur durch WEA/BHKW in einem Strahl verursacht wird, ist selek-
tives Verhalten durch Verldngerung der Laufzeit des UMZ-Schutzes in diesem Strahl zu erreichen
(UMZ 1), da somit der fehlerbehaftete Strahl zuerst abgeschaltet wird und infolgedessen das andere
UMZ-Relais zuriickfillt.

Bei Unselektivititen infolge dezentraler Einspeisung in mehreren Strahlen kann durch entsprechende
Parametrierung des Uberstrom- oder des Spannungsriickgangsschutzes und des UMZ-Schutzes er-
reicht werden, daB sich die Bereiche a) und b) aus Bild 1 iiberlappen und so eine unselektive Abschal-
tung ausgeschlossen wird:

e Es ist offensichtlich, daB, wenn die Summe der maximal durch den Uberstromschutz der Anlagen
zugelassenen Fehlerstrome geringer als der Ansprechwert des UMZ-Schutzes im betroffenen Strahl
ist, eine unselektive Abschaltung ausgeschlossen wird.

e Da mit Hohe des Spannungseinbruchs an den Anlagen der Fehlerstrombeitrag steigt, kann letzterer
durch den Spannungsriickgangsschutz begrenzt werden. Unter Kenntnis des je nach Spannungsein-
bruch auftretenden Fehlerstrombeitrags 148t sich so der minimal zur Erhaltung der Schutzselektivi-
tit notige Ansprechwert des UMZ-Schutzes bestimmen.

10.4 Dezentrale Erzeugungsanlagen

Im weiteren werden nur WEA mit Asynchrongeneratoren betrachtet, da sie einen hoheren Fehler-
strombeitrag als die iiber Umrichter angeschlossenen WEA mit Synchrongeneratoren liefern und somit
den fiir die hier betrachteten Fragestellungen ungiinstigeren Fall darstellen.

In BHKW werden vorwiegend Synchron- und nur selten Asynchrongeneratoren verwendet. Deshalb
wird sich auf die Untersuchung von BHKW mit Synchrongeneratoren beschrankt. Allerdings lassen
sich die fir WEA mit Asynchrongeneratoren durchgefiihrten Untersuchungen prinzipiell auch auf
BHKW mit diesem Generatorkonzept iibertragen.

10.4.1 Blockheizkraftwerke

Verhalten im Kurzschluf3fall

Die in BHKW fiblichen Synchrongeneratoren reagieren bei mehrpoligen Fehlern mit erhdhten Stro-
men und Spannungseinbriichen. Wie stark diese Effekte sind, wird entscheidend von Ort und Art des
Fehlers sowie von der KurzschluBireaktanz des Synchrongenerators bestimmt.

Typische Werte fiir die zu KurzschluBbeginn wirksame subtransiente Generatorreaktanz sind etwa 0,1
bis 0,2 und fiir die im dreipoligen Fehlerfall den DauerkurzschluB3strom bestimmende synchrone Reak-
tanz etwa 2 bis 3.

Bei zweipoligem Kurzschlul konnen wesentlich hohere DauerkurzschluBBstrome als bei dreipoligem
Kurzschluf} auftreten, da im Gegensystem der symmetrischen Komponenten zeitunabhéngig mit der
subtransienten Generatorreaktanz zu rechnen ist. Ferner ist die Zeitkonstante, mit der der
KurzschluB3strombeitrag abklingt, im zweipoligen Fehlerfall groBer als im dreipoligen [4].

Schutzeinrichtungen
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Fiir den KurzschluBfall relevante Schutzeinrichtungen, die bei allen BHKW einheitlich eingesetzt
werden, sind der Uberstromschutz sowie der Spannungsriickgangsschutz. Wie aus Tabelle 10.1 zu
ersehen, sind deren typischen Gesamtzeiten unterhalb der minimal iiblichen Laufzeit von UMZ-
Schutzeinrichtungen.

Der nach VDEW [5] vorgeschriebene Frequenzschutz dient dazu, eine Anlagenabschaltung im Insel-
netzfall sicherzustellen.

Spannungsriickgangsschutz 0,7U,-0,9 U, 0,1s-04s
Uberstromschutz 31,-41, 0,05s-03s
Frequenzschutz 50 Hz + 2Hz 0,1s-0,4s

Tabelle 10.1:  Ubliche Schutzeinrichtungen fiir BHKW

10.4.2 Windenergieanlagen

Verhalten im Kurzschlufifall

Das Verhalten der hier ausschlieBlich betrachteten Asynchrongeneratoren ist zu KurzschluBbeginn
dhnlich dem von Synchrongeneratoren. Anstelle der subtransienten Reaktanz sind hier die Anlaufreak-
tanzen etwa gleicher Gréf3e von 0,15 bis 0,2 wirksam.

Im Gegensatz zum Synchrongenerator tragt jedoch der Asynchrongenerator aufgrund der Feldschwi-
chung bei mehrpoligen Fehlern im Inselnetzbetrieb, mit dem bei KU zu rechnen ist, ebenso wie im
Parallelbetrieb am Netz bei dreipoligem Fehler nicht zum Dauerkurzschlulstrom bei. Lediglich bei
Anschlul am Netz und zweipoligem Fehlerfall erzeugt der Asynchrongenerator einen Dauer-
kurzschlufistrom. Dieser weist analog den Gegebenheiten bei Synchrongeneratoren einen Anteil im
Gegensystem auf, welcher umgekehrt proportional zu den Generatorstreureaktanzen ist [6].

Schutzeinrichtungen

Ebenso wie BHKW werden WEA mit den in Tabelle 10.2 aufgelisteten Schutzeinrichtungen ausge-
rustet.

Spannungsriickgangsschutz 0,7U0,-09U, 0,1s-0,4s
Uberstromschutz 31,-71, 0,05s-0,3s
Frequenzschutz 50 Hz + 2Hz 0,1s-0,4s

Tabelle 10.2:  Ubliche Schutzeinrichtungen fiir WEA

Direkt gekoppelte WEA mit Asynchrongeneratoren sind in der Regel mit sogenannten Schwachwind-
generatoren fiir etwa 20 % der Turbinennennleistung in Form einer separaten Maschine oder einer
polumschaltbaren Wicklung in der Hauptmaschine ausgeriistet. Diese werden zum Anlauf oder im
Teillastbereich eingesetzt [7]. Da die Schwachwindgeneratoren im Fehlerfall die {iblichen Ansprech-
werte des Uberstromschutzes nicht erreichen, sind sie zusétzlich durch Sicherungen geschiitzt, die
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allerdings gewohnlich deutlich langsamer als die UMZ-Schutzeinrichtungen reagieren und somit we-
der fiir KU noch fiir die Schutzselektivitit von Bedeutung sind.

10.5 Modelle und Verfahren

10.5.1 Modell fiir KU

Da eine Beeintrachtigung des KU-Erfolges durch WEA/BHKW nicht ausgeschlossen werden kann,
zielt die weitere Untersuchung auf die Ermittlung von Ansprechwerten und Gesamtzeiten des Schut-
zes, die auch bei ungiinstigen Konstellationen im Netz den KU-Erfolg nicht gefédhrden.

Lichtbogenkurzschlufl

Der Lichtbogenkurzschlufl wird als ,,satter” Kurzschlufl dargestellt, da die Komplexitit des Lichtbo-
genverhaltens eine genaue Modellierung ausschlieit. Zudem ist im quasistationdren Zustand des
Lichtbogens sein Widerstand gegeniiber den Netz- und Generatorimpedanzen vernachléssigbar.

Netzmodell

Der auf die wesentlichen Elemente reduzierte Betrachtungsbereich fiir mittelspannungsseitige KU ist
in Bild 10.2 gezeigt. Das Hochspannungsnetz wird als frequenzstarre FEinspeisung mit einer
KurzschluBleistung von zwei GVA angenommen. Als HS/MS-Abspannung ist ein iiblicher 40-MVA-
Transformator unterstellt. Alle Leitungen sind Freileitungen mit der Beseilung 70/12 mm? Al/St.

Als Grenzfall ist hier ein 10 km von der Direkteinspeisung entfernter Fehlerort angenommen. Die
installierte Anlagenleistung ist mit 3 MW am 10-kV- und 6 MW am 20-kV-Strahl sehr hoch angesetzt.
Dies ist eine Abschitzung zur sicheren Seite, da zum einen aufgrund des geringeren Span-
nungseinbruchs und dadurch geringeren KurzschluBstrombeitrages jeder Anlage das Ansprechen der
entsprechenden Schutzorgane unwahrscheinlicher wird, und zum anderen der hohe Gesamtfehlerstrom
dem Erloschen des Lichtbogens entgegenwirkt.

3MW /6 MW
KU é
1km 10 km
HS (110 kV) MS (10 kV/20 kV)

Bild 10.2: Netzmodell fiir KU-Untersuchung

Die angenommene Betriebsspannung von 1,1 U, ist ebenfalls hinsichtlich der Auslésung des Span-
nungsriickgangsschutzes eine Abschétzung zur sicheren Seite.
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10.5.2 Modell fiir Schutzselektivitat

Ziel dieser Untersuchung ist es, unter worst-case-Annahmen zu bestimmen, wie die Einstellung von
UMZ-Schutz und Spannungsriickgangsschutz koordiniert sein miissen, um den Erhalt der Schutzselek-
tivitit zu gewahrleisten.

Netzmodell

Um UMZ-Schutz und Spannungsriickgangsschutz der WEA und BHKW geeignet aufeinander abzu-
stimmen, mull der KurzschluBstrombeitrag der Anlagen in Abhdngigkeit der an ihrem Verkniipfungs-
punkt verbleibenden Restspannung Uyp zur sicheren Seite abgeschitzt werden. Hierzu wird der Fehle-
rort im Modellnetz (Bild 10.3) so gewéhlt, daB die Restspannung nahezu auf den Ansprechwert des
Spannungsriickgangsschutzes fallt.

3MW /6 MW
1 km
ot L Uy
HS (110 kV) MS (10 kV/20 kV)
Bild 10.3: Netzmodell fiir Selektivitdts-Untersuchung

Abgesehen vom unterschiedlichen Fehlerort und Verkniipfungspunkt entspricht das Netzmodell dem
bei der Untersuchung der KU-Féhigkeit bei WEA/BHKW-Anschluf.

10.5.3 Anlagenmodelle

Fiir die numerischen Untersuchungen wird auf Daten praxisiiblicher Anlagen zuriickgegriffen, so fiir
WEA auf Tacke TW600 (600 kW), NORDEX N52 (800 kW) und NORDEX N54 (1000 kW) sowie
fiir BHKW auf Stamford HC 634 H (500 kW) und Stamford HC 534 C (400 kW).

10.5.4 Berechnungsverfahren

Die vorliegende Fragestellung erfordert die dynamische Simulation des KurzschluB- und KU-
Vorgangs. Das zugehdrige nichtlineare Differentialgleichungssystem hoher Ordnung kann nur nume-
risch gelost werden. Hierfiir stehen heute praxisbewidhrte Rechenprogramme zur Verfiigung.
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10.6 Untersuchungen

10.6.1 Kurzunterbrechung

In den nachfolgenden Untersuchungen wird fiir die WEA/BHKW-Schutzeinrichtungen Uberstrom-
schutz, Spannungsriickgangsschutz und Frequenzschutz separat {iberpriift, ob und mit welchen Einstel-
lungen sie geeignet sind, durch rechtzeitige Abschaltung der Anlage den KU-Erfolg nicht zu geféhr-
den. Hierfiir werden Anlagentyp und Fehlerart unter der Randbedingung eines KU-gefidhrdenden Feh-
lerstrombeitrags so gewdhlt, daB3 sich fiir die Auslosung des jeweils betrachteten Schutzorgans mog-
lichst ungiinstige Bedingungen ergeben. Da sich die Untersuchungsergebnisse der 10-kV und 20-kV-
Modellnetze kaum unterscheiden [8], wird im folgenden nur das 10-kV-Netz behandelt.

Uberstromschutz

Bild 10.4 zeigt den Stromverlauf einer WEA des Typs NORDEX N54 fiir den Fall, daf3 drei dieser
Anlagen zum Fehlerzeitpunkt mit der Bemessungsleistung ihres Schwachwindgenerators einspeisen.
Unmittelbar nach dem FEintritt eines zweipoligen Kurzschlusses steigt der WEA-Strom aufgrund der
spannungsstiitzenden Netzeinspeisung nur gering an. Erst mit KU-Beginn steigt der Strom auf etwa
die fiinffache Bemessungsstromstirke des Schwachwindgenerators, was allerdings lediglich dem
Hauptgeneratorbemessungsstrom entspricht.

Der zweipolige Kurzschluf} stellt hier aufgrund des verglichen zum dreipoligen Kurzschluf3 langsamer
abklingenden Fehlerstrombeitrages den hinsichtlich der Lichtbogenldschung ungiinstigeren Fall dar. In
Bild 10.4 ist gestrichelt die in Kap. 2.2 mit 1A / 1 kV abgeschitzte Loschgrenze eingezeichnet. Da der
10 A-Grenzstrom bei drei Anlagen gleichen Typs in etwa wihrend der gesamten Pausenzeit von
300 ms iiberschritten bleibt, kann nicht davon ausgegangen werden, dal eine ausreichende Entioni-
sierungszeit der Lichtbogenstrecke sichergestellt ist.

Kurzschlu3 KU-Beginn

t

i

V21, | [\ A Loschgrenze
{\ H\ f\ Npaa ‘
0 nnvl VVI\{ uvvl,\jv.\jv\vn\;/\v/\vﬂvnw\!
AR,
-0.5+
0 100 200 ms 300
Bild 10.4: Stromverlauf bei zweipoligem Kurzschluf3 (3 NORDEX N54 im Schwachwind-

generatorbetrieb; I,: Bemessungsstrom des Hauptgenerators)

Hieraus wird ersichtlich, daB im Schwachwindgeneratorbetrieb der WEA bei einem Kurzschluf3 im
MS-Netz zum einen kein sicheres Abschalten durch den Uberstromschutz méglich ist, und zum ande-

CONSENTEC/ IFEWN /ESH August 2003



Auswirkungen des Windkraftausbaus in Osterreich 161

ren der ,,sekundére” Lichtbogenstrombeitrag der WEA wéhrend der Pausenzeit ausreichend grof3 ist,
ein Erloschen des Lichtbogens in Frage zu stellen.

Der bei Einspeisung von BHKW mit Synchrongeneratoren minimale Fehlerstrombeitrag tritt bei drei-
poligem KurzschluB3 auf. Der entsprechende Stromverlauf bei wiederum etwa 3 MW AnschluBleistung
ist Bild 10.5 zu entnehmen.

Im Gegensatz zur WEA-Einspeisung kann hier der Uberstromschutz bei einem Ansprechwert von
etwa 3 I, - 4 I, die rechtzeitige Abschaltung der BHKW sicherstellen.

Kurzschlul KU-Beginn

Loschgrenze

e A
i

Dt
t —»
44
0 100 200 ms 300
Bild 10.5: Stromverlauf bei dreipoligem Kurzschiuf3 (7 Stamford HC 534 C)

Spannungsriickgangsschutz

Da im Kurzschluf3fall auch die Spannung am Anschlu3punkt einbricht, konnte unter Umstidnden auch
der Spannungsriickgangsschutz eine rechtzeitige Abschaltung der WEA/ BHKW bei KU sicherstellen.
In der folgenden Untersuchung wird fiir alle WEA Hauptgeneratorbetrieb vorausgesetzt, da hierbei
zum einen der hohe ,,sekundére* Lichtbogenstrom wihrend der Pausenzeit das selbsttitige Erléschen
des Lichtbogens fraglich macht (vgl. Bild 10.4) und zum anderen der Spannungseinbruch gering ist.
Zweipolige Kurzschliisse sind hier aufgrund der verglichen zum dreipoligen Kurzschlufl groBeren
Zeitkonstante der kritischste Fehlerfall [4,6].

Sowohl bei zwei- als auch dreipoligem Kurzschluf (hier nicht dargestellt) fillt die Spannung mit Be-
ginn der KU bei WEA und BHKW unter 0,7 U,, (Bilder 10.6 und 10.7). Noch deutlichere Spannungs-
einbriiche ergeben sich bei den analogen Szenarien filir das 20-kV-Netz-Beispiel [8].
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KurzschluB KU-Beginn

t |

ﬁ'Uno' N\M{\/\M{U\/\/\/\/\/\i\r
_ W\}U\/U\/\/vv

-0.57
i u t —>»
-1- 0 100 200 ms 300
Bild 10.6: Spannungsverlauf bei zweipoligem Kurzschlufs (4 NORDEX N52 im Hauptge-
neratorbetrieb)

Bei Einstellung des Ansprechwertes auf den nach VDEW empfohlenen Mindestwert von 0,7 U, [5]
1aBt sich also eine Abschaltung der WEA/BHKW durch den Spannungsriickgangsschutz spétestens
nach Beginn der KU gewéhrleisten.

Unter der Annahme einer resultierenden Pausenzeit von 300 ms und einer Entionisierungszeit von
100 ms bis 150 ms bedeutet dies, dal der Spannungsriickgangsschutz auf eine Gesamtzeit von maxi-
mal 150 ms bis 200 ms eingestellt werden darf.

Kurzschlu3 KU-Beginn

t ﬁﬂa

RN (s
-1- 0 100 200 ms 300
Bild 10.7: Spannungsverlauf bei zweipoligem Kurzschlufs (6 Stamford HC 634 H)

Frequenzschutz

Alternativ zu Uberstrom- und Spannungsriickgangsschutz konnte daran gedacht werden, auch den
Frequenzschutz im KU-Fall zu nutzen. Bild 10.8 zeigt beispielhaft den simulierten Frequenzverlauf
bei dreipoligem Kurzschlufl und Hauptgeneratorbetrieb im Szenario von Bild 10.6, da sich hierbei
grofle Frequenzabweichungen ergeben.
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Kurzschlu3 KU-Beginn

T 15007
mHz {
Af

50071

0 _J’\WVMMW .' :

i 0 100 200 ms 300
-500 ¢ —>
Bild 10.8: Frequenzabweichung bei dreipoligem Kurzschluf3 (1 NORDEX N52 im Hauptge-

neratorbetrieb)

Da bei anderen Arbeitspunkten die Drehzahl der WEA/BHKW deutlich geringer als in Bild 10.8 ab-
weicht, ist eine auf KU-Erfolg hin orientierte Einstellung der Frequenzschutzeinrichtungen nicht prak-
tikabel.

10.6.2 Selektivitat des Netzschutzes

Wegen des hoheren DauerkurzschluBlstroms erweist sich der zweipolige Kurzschluf3 als der fiir die
Schutzselektivitit ungiinstigste Fehlerfall.

Bei Fehlerorten mit Einbruch der Generatorspannung bis nahezu auf den minimalen Ansprechwert des
Spannungsriickgangsschutzes von 0,7 U, ist mit den in den Bildern 10.9 und 10.10 dargestellten
KurzschluBstrombeitragen der WEA/BHKW zu rechnen.

Kurzschluf3
5 WEA

T oA

= RN

4 0 200 ms 400
t —»
Bild 10.9: Maximaler Kurzschlufstrombeitrag bei zweipoligem Kurzschluf3 und Restspannung

von ca. 0,7 U, (5 Tacke TW 600)
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KurzschluB

Bild 10.10: Maximaler Kurzschlufstrombeitrag bei zweipoligem Kurzschluf3 und Restspannung
von ca. 0,7 U, (6 Stamford HC 634 H )

Sowohl bei WEA als auch bei BHKW ergibt sich ein betrdchtlicher Dauerkurzschlulstrom von etwa
3 1, bis 4,5 I.. Der hohere Fehlerstrombeitrag bei BHKW-Einspeisung ist im wesentlichen auf die be-
sonders niedrige subtransiente Reaktanz ihrer Synchrongeneratoren zuriickzufiihren.

Auch durch Erhohung des Ansprechwertes des Spannungsriickgangsschutzes 146t sich der maximale
Fehlerstrombeitrag nicht wesentlich verringern (Tabelle 10.3).

Die Schutzselektivitdt kann dadurch erreicht werden, daf3 (s. Bild 10.3) entweder der Ansprechwert
des UMZ-Schutzes grofler als die Summe der Strommaxima aller im zugehorigen Abgang installierten
Anlagen oder der Riickfallwert des UMZ-Schutzes grofer als die Summe der DauerkurzschluBstrome
dieser Anlagen gewédhlt wird. Da der AnfangskurzschluBwechselstrom sehr schnell abklingt und iiber-
dies das Verhiltnis von Strommaximum zu Dauerfehlerstrom hoher als das iibliche Verhiltnis von
Ansprechwert zu Riickfallwert des UMZ-Schutzes ist, flihrt die letztgenannte Variante zu niedrigeren
Einstellungen.

Restspannung DauerkurzschluBBstrom (WEA) Dauerkurzschlu3strom (BHKW)
0,9 U, 2,81, 3,71
0,8 Uy 3,01 4,11,
0,7 U, 321, 441,

Tabelle 10.3:  Zweipolige Dauerkurzschlufistrome in Abhdngigkeit von der Restspannung am An-
schlufpunkt

Zusammenfassend 146t sich festhalten, daB3 die Schutzselektivitit gewéhrleistet ist, wenn der dreifache
(WEA) bzw. vierfache (BHKW) Wert der Bemessungsstromsumme aller angeschlossenen Anlagen
den Riickfallwert des UMZ-Schutzes unterschreitet.
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10.7 SchluBfolgerung

Umfangreiche worst-case-Untersuchungen mit WEA und BHKW in Mittelspannungsnetzen zeigen,
daf bei praxisrelevanten AnschluBleistungen eine erfolgreiche dreipolige Kurzunterbrechung nach
mehrpoligen Kurzschliissen ohne Abschaltung der Anlagen nicht gewéhrleistet ist. Es stellt sich daher
die Frage, welche Schutzeinrichtung mit welcher Einstellung in der Lage ist, die WEA/BHKW so
frithzeitig nach KurzschluBeintritt abzuschalten, daf3 sich die Lichtbogenstrecke wéhrend der Pausen-
zeit wiederverfestigen kann.

Der Frequenzschutz scheidet hierfiir aus. Wichtige Erkenntnis ist, da8 auch der Uberstromschutz nicht
generell geeignet ist, da der auftretende Kurzschlulstrom im Schwachwindgeneratorbetrieb von WEA
zur Auslosung zu gering aber gleichzeitig ausreichend grof} sein kann, einen ,,sekundiren* Lichtbogen
aufrecht zu erhalten. Bei BHKW kann allerdings durch entsprechend niedrige Ansprechwerte
(3 I; bis 4 I,) eine rechtzeitige Trennung der Anlagen vom Netz sichergestellt werden.

Als generell geeignet erweist sich fiir dieses Problem der Spannungsriickgangsschutz. Die Generator-
spannung sinkt in allen untersuchten Fillen unmittelbar nach Beginn der KU unter 70 % der Nenn-
spannung. Bei Gesamtzeiten unterhalb von 150 ms bis 200 ms ist damit eine Beeintrachtigung des
KU-Erfolges durch WEA/BHKW nicht zu befiirchten.

Da bei Kurzschliissen im MS-Netz WEA wie BHKW einen KurzschluBstrombeitrag liefern und den
UMZ-Schutz ihres Netzanschlusses zur unselektiven Abschaltung der ,,gesunden® Leitung anregen
konnen, muf3 durch geeignete Parametrierung des Anlagen- oder UMZ-Schutzes eine Beeintréichti-
gung der Schutzselektivitit ausgeschlossen werden. Dies kann durch hinreichend hohe Ansprechwerte
des UMZ-Schutzes, besser durch geeignete Einstellung der Riickfallwerte des UMZ-Schutzes erreicht
werden.
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