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Teil 1: Szenarien des Windenergieausbaus und anderer Erneuerbarer
Energien

Vorbemerkung

In Teil I der vorliegenden Studie wurde vom Deutschen Windenergie-Institut (DEWI) ein
Szenario zum weiteren Ausbau der Windenergie an Land und Offshore erstellt. Die DEWI-
Prognose bis 2020 basiert darauf, dass die stirkere Nutzung der Windenergie im Sinne der
energiepolitischen Zielorientierung der Bundesregierung auf politischer und administrativer
Ebene uneingeschrinkt unterstiitzt und durch die Schaffung positiver Rahmenbedingungen
gefordert wird.

Vor diesem Hintergrund hat das DEWI auf der Grundlage des verfiigbaren genehmigungsta-
higen (Flichen-)Potenzials in den Bundeslédndern eine Abschédtzung zu dem an Land zu er-
wartenden Windenergieausbau durch die Nutzung zusitzlicher Standorte getroffen. Im Rah-
men der Untersuchung wurde auch das Potenzial des ,,Repowering* beriicksichtigt.

Zur Prognose der Offshore-Windenergienutzung hat das DEWI eine Bewertung der bestehen-
den Windparkplanungen in der Nord- und Ostsee v.a. hinsichtlich ihrer genehmigungsrecht-
lichen und technologischen Realisierungsfahigkeit vorgenommen.

Mogliche Einschrinkungen bei der Nutzung der ausgewiesenen Windenergieflachen (z.B.
unwirtschaftlicher Standort, Probleme bzgl. Netzanbindung und Genehmigungsfihigkeit)
wurden in dieser Untersuchung durch eine pauschale Reduzierung des Ausbaupotenzials um
20 % berticksichtigt.

Es wird an dieser Stelle ausdriicklich darauf hingewiesen, dass die Betrachtung politischer
und administrativer Einschrankungen des moglichen Nutzungspotenzials — z.B. in Folge de-
gressiver Einspeisevergiitungen und restriktiver Genehmigungsbestimmungen — nicht Gegen-
stand der vorliegenden Studie ist. Auch mogliche Verzégerungen beim notwendigen Netzaus-
bau an Land werden fiir die Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung nicht betrachtet.

1 Analyse des Planungs- und Genehmigungsstandes, der Technikentwicklung und der
Infrastruktur

1.1 Onshore-Windenergie

Fiir die zukiinftige Entwicklung der Windenergienutzung an Land ist das Potenzial zur Reali-
sierung neuer Projekte durch die Nutzung zusétzlicher Standorte sowie der Ersatz dlterer
Windenergieanlagen (WEA) durch moderne leistungsstiarkere Anlagen an bereits genutzten
Standorten (sog. ,,Repowering*) von Bedeutung.

1.1.1 Ausbaupotenzial der Windenergie durch Nutzung zusatzlicher Standorte

Das Potenzial zum weiteren Ausbau der Windenergie an Land durch Nutzung zusitzlicher
Standorte ldsst sich durch die Gegeniiberstellung des bisher erreichten Ausbaus der Wind-
energie in den Regionen und dem insgesamt verfiigbaren Flichenpotenzial (fiir die Windener-
gienutzung ausgewiesene Fliachen) abschitzen.
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1.1.1.1 Analyse von Status Quo und bisheriger Entwicklung der Windenergie

Das DEWI fiihrt seit Anfang der 90er-Jahre eine bundesweite Statistik zur Nutzung der
Windenergie, die jeweils halbjdhrlich, neuerdings vierteljahrlich, aktualisiert wird. Die Da-
tenbank des DEWI basiert auf den Angaben der WEA-Hersteller zur Neuinstallation ihrer An-
lagen im zuriickliegenden Betrachtungszeitraum. In der nachfolgenden Grafik ist die Gesamt-

entwicklung und der Status der Windenergienutzung in Deutschland mit Stand vom
31.12.2003 dargestellt.

Abbildung 1-1: Entwicklung der jihrlich installierten und der kumulierten Wind-
energieleistung in Deutschland [aus: DEWI (2004)]
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Wie Abbildung 1-1 verdeutlicht, ist die Entwicklung der Windenergie in Deutschland durch
ein sehr dynamisches Wachstum gekennzeichnet. Vor dem Hintergrund verbesserter politi-
scher und wirtschaftlicher Rahmenbedingungen (v.a. durch das Stromeinspeisungsgesetz von
1991) erfolgte in den 90er-Jahren ein enormer Zuwachs in der Windenergienutzung.

Diese Entwicklung wurde begleitet von deutlichen Fortschritten in der Weiterentwicklung der
Technologie und fiihrte zum Aufbau eines neuen Wirtschaftssektors mit hohen Wachstumsra-
ten. Es ist deshalb darauf hinzuweisen, dass der in Abbildung 1-1 erkennbare drastische An-
stieg der neu installierten Windenergieleistung nicht zuletzt durch die Erhdhung der durch-
schnittlichen Leistung der neu errichteten WEA — innerhalb von zehn Jahren um etwa den
Faktor acht auf mehr als 1.500 kW/WEA im Jahr 2003 — begriindet ist.

Mit dem In-Kraft-Treten des Erneuerbare-Energien-Gesetzes im April 2000 und der damit
verbundenen Anpassung der Rahmenbedingungen fiir die Windenergienutzung setzte sich das
bisherige Wachstum fort. Im Jahr 2002 wurde mit einer neu installierten Leistung von 3.247
MW ein neues Rekordergebnis in Deutschland erzielt.
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Ein Zuwachs in dieser Grof8enordnung konnte 2003 nicht mehr erreicht werden. Die Ausbau-
zahlen flir 2003 bestétigen vielmehr das Erreichen der in einer Studie des DEWI bereits An-
fang 2002 fiir das Folgejahr prognostizierten Trendwende in der Entwicklung der Windener-
gienutzung [DEWI (2002)]. Nach dieser Prognose, die auf einer Einschédtzung der kiinftigen
Marktentwicklung innerhalb der Windenergiebranche basiert und nicht auf einer Erhebung
des Potenzials, wird fiir die kommenden Jahre mit einem deutlich geringeren Zuwachs der
Windenergie an Land gerechnet, da eine zunehmende Séattigung des Marktes erwartet wird.

Interessant ist eine ndhere Betrachtung der rdumlichen und zeitlichen Entwicklung des Wind-
energiezuwachses in Deutschland in den vergangenen Jahren (Abbildung 1-2).

Abbildung 1-2: Entwicklung des Windenergieausbaus in verschiedenen Regionen
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Dabei wird deutlich, dass das Wachstum der Windenergie zundchst klar bestimmt wurde
durch den Zuwachs in den drei Kiistenldndern. Ab 2001 ist jedoch eine Séttigung des Wind-
energiemarktes in der Region ,,Kiiste* (Schleswig-Holstein, Niedersachsen und Mecklenburg-
Vorpommern) zu erkennen, so dass der Gesamtzuwachs der Windenergie 2002 mafigeblich
durch das starke Wachstum in der Region ,,Binnenland Nord*“ (Nordrhein-Westfalen, Sach-
sen-Anhalt und Brandenburg) bestimmt wurde.

Abbildung 1-2 verdeutlicht schlieflich auch, dass in den siidlicher gelegenen Bundeslédndern —
Region ,,Binnenland Mitte* (Rheinland-Pfalz, Saarland, Hessen, Thiiringen, Sachsen) und
Region ,,Binnenland Siid*“ (Baden-Wiirttemberg und Bayern) ein moderates Wachstum der
Windenergie auf deutlich geringerem Niveau erfolgt. Fiir 2003 ist jedoch in allen dargestell-
ten Regionen ein verringerter Zuwachs der Windenergie gegeniiber dem Vorjahr zu erkennen.
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1.1.1.2  Flichenpotenzial von Eignungsgebieten fiir die Windenergienutzung

Voraussetzung fiir eine realistische Abschédtzung des zu erwartenden Zuwachses der Wind-
energienutzung in den Regionen in Deutschland ist die Ermittlung des verfiigbaren genehmi-
gungsfihigen (Flachen)-Potenzials. In diesem Zusammenhang ist von Bedeutung, dass Wind-
energieprojekte in Deutschland heute nahezu ausschlieBlich auf Flachen realisiert werden, die

als Vorrang-, Vorbehalts- bzw. Eignungsgebiete fiir die Windenergie ausgewiesen sind. !

Vor diesem Hintergrund erfolgte im Rahmen der Untersuchung bundesweit eine Erhebung bei
den fiir die Raumordnung und Landesplanung zustindigen Behorden auf Landes- und Be-
zirksregierungsebene bzw. bei den Landkreisen und Kommunen, um die als Eignungsgebiete
fiir die Windenergienutzung ausgewiesenen Flichen in den Raumordnungsprogrammen des
Landes (LROP) und in den Regionen (RROP, Regionalpléne) bzw. auf kommunaler Ebene in
Flachennutzungs- und Bebauungsplénen zu ermitteln.

1.1.1.2.1 Erlduterung zu den verfiigharen Informationen

Die Auswertung der verfiigbaren Angaben zu den Flachenpotenzialen fiir ausgewiesene Eig-
nungsgebiete zur Windenergienutzung zeigt deutliche Unterschiede in Bezug auf Vollstéin-
digkeit und Detaillierungsgrad. Tabelle 1-1 gibt hierzu einen Uberblick. Die fiir diese Be-
trachtung verfiigbaren Informationen basieren auf dem Stand von Ende 2003.

Soweit keine anderen Informationen verfiigbar waren, wurden fiir die Betrachtung im Rah-
men dieser Untersuchung auch Planungen beriicksichtigt, die derzeit nur als Entwurf vorlie-
gen. Mogliche Detaildnderungen in der endgiiltigen Fassung der Pline werden deshalb ggf.
nicht beriicksichtigt.

Es ist hier darauf hinzuweisen, dass die aktuellen Festlegungen in den Regional- und Fla-
chennutzungsplidnen eine ,,Momentaufnahme* abbilden, dementsprechend sind durch nach-
folgende Anpassungen auch Anderungen gegeniiber der derzeitigen Flichennutzung méoglich.

Dies gilt auch fiir langfristig angelegte Planungsvorgaben wie z.B. regionale Raumordnungs-
programme, die grundsitzlich jedoch erst nach zehn Jahren neu aufzustellen bzw. fortzu-
schreiben sind.

1 Soweit keine entsprechenden Planungsvorgaben in den Regionen festgelegt sind, sind Windenergieprojekte im Rahmen einer sorgféltigen
Einzelfallpriiffung grundsitzlich auch auf Flichen genehmigungsfahig, die nicht als Eignungsgebiete fiir die Windenergienutzung ausgewie-
sen wurden. Fiir die Gesamtbetrachtung haben die ausserhalb von Eignungsgebieten realisierten Projekte jedoch keine besondere Relevanz.
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Tabelle 1-1:  Ubersicht zur Ermittlung der Flichenausweisungen fiir die Windener-
gienutzung in den Regionen

Anzahl Vollstandigkeit und Detail

Planungsgemeinschaften / Quellen
Bezirksregierungen — - = = =
Rechtskraftig Planung(en) im Entwurf Keine Positiv-Ausweisung
Baden-Wiirttemberg 12PG 2 9 1 PG
Bayern 18 PG 6 2 10 PG
A 6 PG incl. Senatsverwaltung fir

Brandenburg-Berlin Stadtentwicklung Berlin 3 3 PG

Hessen 3PG 2 1 PG, Regionalversammlung
Mecklenburg-Vorpommern 4 PG 4 Landesplanungsbehorde, PG

Niedersachsen 4 Bez-Reg 4 5 LK im Entwurf und ein Bez-Reg. LK, Kommunen

LK ohne giiltiges RROP

Nordrhein-Westfalen 5 Bez-Reg 4 2um Reg-Bez. Dusseldorf Bez-Reg. LK, Kommunen
liegen keine Angaben vor
n Ministerium fiir Inneres und
Rheinland-Pfalz 5PG 2 2 1 Sport, PG
Sachsen 5PG 4 1 Regierungsprasidien, PG
Ministerium fur Bau und Verkehr,
Sachsen-Anhalt 3 Bez-Reg (5 PG) 1 2 Regierungsprasidien, Bez-Reg.
Saarland 1PG 1 Ministerium fir Umwelt
a . Wirtschaftsministerium,
Schleswig-Holstein 5PG 5 Innenministerium
Thiiringen 4 PG 4 PG

(Abkiirzungen: PG = Planungsgemeinschaft (Anm.: eine Planungsgemeinschaft umfasst mehrere Landkreise),
LK = Landkreis, Bez.-Reg. = Bezirksregierung, RROP = Regionales Raumordnungsprogramm)

Erginzend zu der Ubersicht in Tabelle 1-1 soll nachfolgend kurz auf die verfiigbaren Informa-
tionen (Stand: Ende 2003) in den einzelnen Regionen eingegangen werden. Die Grundlage fiir
die Flachenausweisungen bilden in der Regel die in Regionalplédnen bzw. Regionalen Raum-
ordnungsprogrammen (RROP) getroffenen Darstellungen, in einigen Regionen wurden ergén-
zend auch Informationen auf kommunaler Ebene (Flachennutzungsplidne) beriicksichtigt.

Baden-Wiirttemberg:

Es liegen sehr detaillierte Informationen der Planungsgemeinschaften mit Angaben zu den
FlachengroBen vor. 9 Pldne sind derzeit noch im Entwurf, davon 5 ohne Angaben der Fla-
chengrofen. Eine Planungsgemeinschaft hat keine Ausweisung fiir Flichen zur Windenergie-
nutzung vorgenommen. Es erfolgt keine Aufschliisselung nach Landkreisen.

Bayern:

In 6 Pldnen werden fiir die Windenergienutzung Ausschlussgebiete benannt, Vorranggebiete
bzw. Vorbehaltsgebiete wurden jedoch nur in einem Plan ausgewiesen. 7 weitere Pline (2 da-
von noch im Entwurf) enthalten keine Angaben zur Fldchenausweisung fiir die Windenergie-
nutzung. Viele Regionen befinden sich noch in der Aufstellung und/oder weisen keine Fla-
chen fiir die Windenergienutzung aus (bzw. nur Ausschlussgebiete). In diesen Gebieten be-
stehen zahlreiche Einzelfallregelungen, wodurch die ErschlieBung noch erschwert wird. Eine
Aufschliisselung nach Landkreisen ist nur in einem Fall gegeben.
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Brandenburg (Berlin):

3 Pléne sind derzeit noch im Entwurf, 3 rechtskréftig. Als Ergebnis direkter Anfragen an die
Planungsgemeinschaften wurden ausreichende Informationen zur Verfiigung gestellt. Eine
Aufschliisselung nach Landkreisen erfolgt nur in 2 Planungsregionen.

Hessen:

1 Plan ist (teilweise) noch im Entwurf, die {ibrigen Flichenausweisungen basieren auf den
Darstellungen in rechtskréftigen Pldnen. Es erfolgt keine direkte Aufschliisselung nach Land-
kreisen, fiir 2 Planungsregionen wurden jedoch digitale GIS-Daten zur Verfligung gestellt.

Mecklenburg-Vorpommern:

Es liegen sehr detaillierte Angaben vor, simtliche Planungen sind rechtskréftig. Fiir alle Pla-
nungen gibt es eine Aufschliisselung nach Landkreisen.

Niedersachsen:

Fast alle Flichen wurden rechtskriftig ausgewiesen. In 5 Landkreisen (sowie zwei weiteren
Teilflachen) befinden sich die Planungen im Entwurf, ein Landkreis hat derzeit kein giiltiges
RROP. Es liegen sehr detaillierte Informationen vor, die auch nach Landkreisen aufgeschliis-
selt sind.

(Anmerkung: Fiir das Versorgungsgebiet der EWE in den Bereichen Weser-Ems und Weser-
Elbe wurden in dieser Untersuchung ergénzend verfiigbare Informationen zu bereits konkre-
ten Planungen beriicksichtigt.)

Nordrhein-Westfalen:

Es liegen sehr detaillierte Informationen auf Basis rechtskréftiger Flachenausweisungen vor.
Eine Ausnahme bildet lediglich der Regierungsbezirk Diisseldorf, dort (und in den 15 Land-
kreisen der Region) sind keinerlei Angaben verfiigbar. Fiir die anderen Bereiche des Bundes-
landes erfolgt auch eine Aufschliisselung nach Landkreisen.

Rheinland-Pfalz:

Von zwei Planungsgemeinschaften wurden rechtskréiftige Flaichen ausgewiesen, eine ist der-
zeit mit der Aufstellung des RROP befasst und hat noch keine Flichen ausgewiesen. Zwei
Planungsgemeinschaften haben aus gleichem Grund unter Vorbehalt Flachengrof3en angege-
ben. Eine Gesamtiibersicht des Bestands sowie der geplanten und genehmigten WEA in
Rheinland-Pfalz liegt vor. Alle Angaben sind auf Ebene der Planungsgemeinschaft, nicht je-
doch nach Landkreisen, aufgeschliisselt.

Saarland:

Die Aufstellung befindet sich noch im Entwurf. Die vorliegenden Angaben umfassen detail-
lierte und vollstdndige Informationen, eine Aufschliisselung nach Landkreisen liegt jedoch
nicht vor.
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Sachsen:

Umfangreiche und transparente Angaben zu Fliachenausweisungen fiir die Windenergienut-
zung liegen fiir vier Planungsgemeinschaften vor, ein Plan befindet sich derzeit noch im Ent-
wurf. Eine Aufschliisselung der Angaben auf Landkreisebene existiert fiir zwei Planungsge-
meinschaften.

Sachsen-Anhalt:

Detaillierte und vollstidndige Informationen wurden von der Landesregierung bereitgestellt. In
zwei Bezirksregierungen erfolgt derzeit eine Neuaufstellung, im Bereich der dritten Bez.-Reg.
des Landes wurden rechtskréftige Flichen ausgewiesen und diese auf Landkreisniveau aufge-
schliisselt bereit gestellt.

Schleswig-Holstein:

Es sind detaillierte und vollstandige Informationen verfiigbar, die Aufstellungen zu den Fli-
chenausweisungen sind rechtskréftig. Die vorliegenden Angaben sind auf Landkreisebene
aufgeschliisselt.

Thiiringen:

Die Aufstellungen bzgl. der Flichenausweisungen fiir die Windenergienutzung sind rechts-
kréftig. Die verfiigbaren Angaben sind von ausreichender Qualitit. Eine Planungsgemein-
schaft konnte an Stelle der Flachengrofen nur angeben, ob mehr als 5 oder aber max. 4 WEA
auf einer ausgewiesenen Fldche installiert werden konnen. Die Angaben waren in zwei Fillen
auf Landkreisniveau aufgeschliisselt.

1.1.1.2.2 Allgemeine Anmerkungen zur Bewertung der vorliegenden Informationen

Es ist aus heutiger Sicht nicht zu erwarten, dass in der Gesamtsumme wesentliche Anderun-
gen durch die Neuausweisung zusitzlicher Flachen bzw. durch das Wegtfallen bisheriger Eig-
nungsflachen fiir die Windenergienutzung auftreten werden. Als Grund fiir diese Einschét-
zung ist zu sehen, dass sich die Windenergienutzung in Deutschland inzwischen auf eine
mehr als zehnjéhrige sehr dynamische Wachstumsphase stiitzt (siche Kap. 1.1.1.1) und durch
die Novellierung des Baugesetzbuches im Jahr 1998 mittlerweile in praktisch allen relevanten
Regionen eine planerische Steuerung fiir die Windenergienutzung erfolgte.

Eine grundlegende Neustrukturierung der Flichennutzung ist in den Windenergie-,,Pionier-
Gebieten im Bereich der Westkiiste Schleswig-Holsteins und in Ostfriesland zu erwarten. Der
sehr frithe Ausbau der Windenergie in diesen besonders windgiinstigen Regionen erfolgte
weitgehend ohne eine planerische Steuerung, so dass das Landschaftsbild von einer Vielzahl
kleiner WEA geprégt ist, die grof3flichig als Einzelanlagen verteilt sind. Die Standorte vieler
Anlagen der ersten Generation liegen deshalb aullerhalb der in aktuellen Plinen ausgewiese-
nen Eignungsgebiete. So wird in Schleswig-Holstein davon ausgegangen, dass derzeit Altan-
lagen mit einer Gesamtleistung von etwa 260 MW auflerhalb von Windenergie-Eignungs-
gebieten in Betrieb sind [Landwirtschaftskammer Schleswig-Holstein (2001)]. Dieser Anla-
genbestand steht grundsitzlich nicht fiir ein Repowering zur Verfiigung, so dass die betroffe-
nen WEA nach dem Ende der Betriebsdauer nicht ersetzt werden kdnnen.
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Nach Informationen des im Bereich Weser-Ems und Weser-Elbe zustdndigen Regionalver-
sorgers EWE gibt es in den kiistennahen Landkreisen Aurich, Wittmund und Cuxhaven be-
reits Bestrebungen zur Anderung der Flichennutzungspline. Ziel ist dabei, Einzel-WEA , he-
rauszunehmen‘ und eine Neustrukturierung der Windenergienutzung durch eine Flichenaus-
weisung zu erreichen, die eine Konzentration von (weniger und leistungsstirkeren) Anlagen
auf kleineren Fliachen vorsieht. Die bisherigen Betreiber einzelner WEA sollen im Rahmen
der Neustukturierung bevorzugt eingebunden werden. Es ist derzeit jedoch schwer abzuschit-
zen, welche Auswirkungen sich letztlich fiir die insgesamt installierte Leistung in der Region
ergeben.

Ebenfalls schwer einzuschdtzen sind die Auswirkungen auf das nutzbare Flachenpotenzial,
die sich durch die VergroBerung bestehender Abstandsregelungen in einzelnen Bundeslidndern
ergeben. So geht der Bundesverband WindEnergie e¢.V. (BWE) im Zusammenhang mit den
Ende 2003 neu gefassten Abstandsbestimmungen fiir Schleswig-Holstein und Niedersachsen
von deutlichen EinbuBlen der Nutzungsflachen in einer Grof3enordnung von 35% bis 50% aus
[Neue Energie (2003a) und Neue Energie (2004a)]. Es ist in diesem Zusammenhang jedoch
zu beachten, dass beim Einsatz moderner WEA ohnehin grolere Abstinde eingehalten wer-
den miissen, um den immissionsschutzrechtlichen Bestimmungen (TA Lérm) entsprechen zu
konnen.

1.1.1.2.3 Wirtschaftliche Nutzbarkeit der Flichenpotenziale

Zur Bewertung der fiir die Windenergienutzung ausgewiesenen Flichen ist darauf hinzuwei-
sen, dass die Standorte deutliche Unterschiede hinsichtlich ihrer Eignung fiir den wirtschattli-
chen Betrieb eines Windenergieprojektes aufweisen. Dies gilt nicht zuletzt deshalb, weil die
Entscheidung fiir die Ausweisung von Eignungsgebieten fiir die Windenergie nicht (nur) von
der Qualitdt der Windverhéltnisse am Standort abhédngt, sondern durch die Abwégung vielfal-
tiger anderer lokaler und regionaler Aspekte bestimmt wird.

Eine qualitative Bewertung zur wirtschaftlichen Nutzbarkeit der in den verschiedenen Regio-
nen ausgewiesenen Fliachen ist jedoch nicht méglich ist, da keine flichendeckenden Informa-
tionen zur Windhoffigkeit verfiigbar sind.

Nach den Bestimmungen des zu Beginn des Bearbeitungszeitraums der vorliegenden Studie
noch geltenden Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) vom April 2000 erfolgt jahrlich fiir
neu in Betrieb genommene WEA eine Absenkung der Einspeisevergiitung fiir die Stromer-
zeugung aus Windenergie um 1,5%. Durch die fortlaufende Degression der Einspeisevergii-
tung, die gemdB EEG 2000 erstmals im Jahr 2002 erfolgte, besteht ein zunehmender Druck
zur Kostenoptimierung, damit auch kiinftig ein wirtschaftlicher Betrieb der WEA an den
(knapper werdenden) Standorten moglich ist [EEG (2000)].

Die am 01.08.2004 (nach Abschluss der Untersuchungen fiir Teil 1 der vorliegenden Studie)
in Kraft getretene Novelle des Erneuerbare-Energien-Gesetzes sieht vor, dass die Degression
der Einspeisevergiitung fiir neu installierte WEA jéhrlich auf 2% ansteigt. Dartiber hinaus er-
folgt eine Absenkung der Anfangsvergiitung auf 8,7 Cent/kWh in 2004 (statt 8,8 Cent/kWh
fiir WEA, die vor dem 01.08.2004 neu in Betrieb genommen wurden) [EEG-Novelle (2004)].
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Der Druck zur wirtschaftlichen ErschlieBbarkeit neuer Standorte wird durch die Novellierung
des EEG folglich nochmals verschérft. Gleiches gilt fiir die Realisierung von Repowering-
Projekten (siehe hierzu Kapitel 1.1.2).

Nach den Bestimmungen der Gesetzesnovelle wird die EEG-Vergiitungspflicht fiir WEA, die
nach dem 31.07.2005 in Betrieb gehen, auf Standorte mit mindestens 60% des Referenz-
ertrags beschrinkt [EEG-Novelle (2004)]. Diese Neuregelung im EEG war im Bearbeitungs-
zeitraum der vorliegenden Untersuchung noch nicht bekannt. Es sei hier jedoch angemerkt,
dass nach Einschiatzung des DEWI die 60%-Regelung nicht zu einer wesentlichen Reduktion
des Ausbaupotenzials der Windenergie an Land fithren wird, die iiber die pauschale 20%-Re-
duktion in den Szenarien in der vorliegenden Studie hinausgeht. (Anm.: Mit der 20%-Reduk-
tion wird u.a. auch die mangelnde Wirtschaftlichkeit einzelner Standorte beriicksichtigt.)

Es ist darauf hinzuweisen, dass hier eine sehr langfristige Abschétzung fiir die von vielen Ein-
flussfaktoren bestimmte zeitliche und rdumliche Entwicklung der Windenergienutzung er-
folgt. Den o.g. Risiken bzgl. der Nutzbarkeit der verfligbaren Flichen stehen deshalb auch
entsprechende Chancen durch eine standortspezifische Weiterentwicklung und Optimierung
der Windenergietechnik, die Erweiterung verfiigbarer Netzkapazititen, die mogliche Auswei-
sung zusétzlicher Eignungsflachen u.a.m. gegeniiber.

SchlieBlich gilt es zu beachten, dass WEA mit einer groBeren Nabenhohe deutlich hohere E-
nergieertrage erwirtschaften und deshalb ggf. auch an windschwécheren Standorten ein wirt-
schaftlicher Betrieb der Anlagen erreicht werden kann. (Bsp.: Enercon E-66/18.70 erzeugt
nach Herstellerangaben pro Jahr 20% mehr Strom, wenn die WEA mit einer Nabenhohe von
114 m statt 65 m betrieben wird.)

Fiir die Prognose der Windenergieentwicklung im Rahmen dieser Studie wird zur Beriicksich-
tigung bestehender Unwégbarkeiten bzgl. der Nutzbarkeit der ausgewiesenen Flichen — wie
z.B. nicht erreichbare Wirtschaftlichkeit, nicht gegebene Netzanbindung sowie mogliche
Probleme bei der Realisierbarkeit der Planungen aufgrund von Genehmigungsschwierigkeiten
0.4 — eine pauschale Reduzierung des ermittelten Ausbaupotenzials von 20% betrachtet (siche
hierzu auch Kap. 2.1).

Es sei an dieser Stelle schlielich nochmals darauf hingewiesen, dass die Betrachtung politi-
scher und administrativer Einschrankungen des moglichen Nutzungspotenzials — z.B. in Folge
degressiver Einspeisevergiitungen und restriktiver Genehmigungsbestimmungen — nicht Ge-
genstand der vorliegenden Studie ist.

1.1.1.2.4 Flichenbedarf fiir die Windenergienutzung

Die Ausweisung von Eignungsgebieten fiir die Windenergienutzung in Raumordnungspro-
grammen, Regionalplidnen bzw. auf kommunaler Ebene in Fldchennutzungs- und Bebauungs-
plénen resultiert aus einem umfassenden Abwagungsprozess unter Beteiligung aller fiir die
Flachennutzung in der Region relevanten Interessengruppen. Die Flichen, die als Ergebnis
dieses aufwindigen Planungsprozesses fiir die Windenergienutzung ausgewiesen werden, be-
riicksichtigen bereits vorgeschriebene Mindestabstinde zu benachbarten Flichennutzungen
(Wohn- und Gewerbegebiete, Naturschutzbereiche, Verkehrswege u.a.m.). Die in Hektar aus-
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gewiesenen Fliachen fiir die Windenergienutzung stehen somit grundsétzlich uneingeschriankt
zur Bebauung mit Windenergieanlagen zur Verfiigung. Vor diesem Hintergrund macht die
Unterscheidung in ,,Brutto-“ und ,,Nettoflichen* fiir die Windenergienutzung wenig Sinn.

Bei der Realisierung von Windenergieprojekten kommt es in der Praxis dennoch vielfach zu
Einbuflen in der Nutzbarkeit der ausgewiesenen Flachen. Als Ursache dafiir kommen vielfal-
tige projektspezifische Griinde in Betracht, wie z.B. der ungiinstige ,,Zuschnitt* der Flidche in
Bezug auf die Einhaltung von Mindestabstinden zwischen den Windenergieanlagen, rechtli-
che Auseinandersetzungen mit benachbarten Grundeigentiimern oder sonstige lokale Proble-
me (Einhaltung immissionschutzrechtlicher Bestimmungen, Windverhéltnisse, Netzanschluss-
moglichkeiten, Zuwegung u.a.).

Um fiir das zur Verfiigung stehende Flichenpotenzial abschitzen zu kdnnen, welche Wind-
energieleistung auf der ausgewiesenen Flache installiert werden kann, wird in dieser Untersu-
chung grundsitzlich von einem mittleren Flichenbedarf von 7 Hektar pro Megawatt installier-
te Windenergieleistung ausgegangen. Vorliegende Erfahrungswerte aus zahlreichen bereits
realisierten Windparkplanungen zeigen, dass dieser Ansatz mit 7 ha/MW einen fiir die Ge-
samtbetrachtung realistischen Mittelwert darstellt. Es ist jedoch zu beriicksichtigen, dass es
projektspezifisch durchaus zu recht deutlichen Abweichungen kommen kann.

Der fiir die Erstellung der vorliegenden Studie eingesetzte Fachbeirat hat in seiner Sitzung am
17.03.2004 den Beschluss gefasst, dass fiir die Prognose des Windenergieausbaus fiir Nieder-
sachsen und Brandenburg ein mittlerer Flichenbedarf von 10 ha/MW betrachtet werden soll.

Es wird an dieser Stelle darauf hingewiesen, dass das DEWI die Beschlussfassung des Fach-
beirats aus fachlicher Sicht nicht mittragen kann. Nach Auffassung des DEWTI ist nicht zu be-
griinden, warum in Niedersachsen und Brandenburg ein anderer Ansatz fiir den Flichenbedarf
zugrunde zu legen ist als in anderen Bundesldndern. Angesichts der vorliegenden Fakten be-
trachtet das DEWI den Ansatz eines mittleren Flichenbedarfs von 7 ha/MW im Ubrigen auch
fiir Brandenburg und Niedersachsen als sinnvoll.

So lassen sich fiir Brandenburg anhand von 38 Beispielen rechtskréftig ausgewiesener Fla-
chen in den RROP im Mittel 6,4 ha/MW als planungsrechtlich angestrebter Wert ableiten.

In Niedersachsen zeigt eine Analyse des Status Quo, dass in 22 von 37 Landkreisen bereits
Ende 2003 eine Nutzung der Flichen mit weniger als 10 ha/MW erfolgte — vielfach wurde
auch schon ein Wert von 7 ha/MW erreicht bzw. unterschritten. Dies ist insbesondere deshalb
von Bedeutung, weil bei einem angenommenen Fldchenbedarf von 10 ha/MW kein weiteres
Potenzial fiir den Ausbau der Windenergie in den betreffenden Regionen Niedersachsens
mehr gegeben ist. Die Entwicklung in den letzten Jahren sowie vorliegende Informationen zu
konkreten Planungen zeigen jedoch, dass der Ausbau in Niedersachsen noch nicht grordumig
abgeschlossen wurde.

Es ist hier zu erwdhnen, dass konkrete Informationen von Energieversorgungsunternechmen
und Planungsbehorden, die ergédnzend zu den Angaben zur Flichenausweisung in den Regio-
nen verfiigbar waren, fiir die Untersuchung berticksichtigt wurden. Zu nennen sind hier etwa
bereits bekannte konkrete Planungen bei den regionalen Energieversorgern EWE und E.ON
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Hanse, die zu einer Erh6hung der installierten Gesamtleistung — {iber den 7 ha/MW-Ansatz
hinaus — fiihren.

1.1.1.3 Ausbaupotenziale in den Regionen

Unter Beriicksichtigung des in den einzelnen Regionen bereits erreichten Ausbaus der Wind-
energie (siche Kap. 1.1.1.1) lésst sich aus den in Kap. 1.1.1.2 ermittelten Fldchenpotenzialen
das fiir den weiteren Ausbau verbleibende ,,Restpotenzial® (gemil3 7 ha/MW-Ansatz) fiir die
zusdtzlich in den Regionen in Eignungsgebieten installierbare Leistung bestimmen.

Fiir die Prognosebetrachtung wurde zur Verteilung des ermittelten Restpotenzials (also die in
der Region noch installierbare Leistung) ein Zeitraum angenommen, der sich an der bisheri-
gen Entwicklung des Windenergieausbaus in der Region orientiert.

Es ist an dieser Stelle grundsitzlich anzumerken, dass bei der Auswertung der grof3en Daten-
bestinde geringfiigige Umstimmigkeiten auftreten, die durch Ungenauigkeiten in der Daten-
erhebung begriindet sind.

Hinzuweisen ist hier schlieBlich auch darauf, dass die Entwicklung des Windenergieausbaus
in den Stadtstaaten Bremen und Hamburg nicht im Detail betrachtet wurde, da aufgrund der
urbanen Struktur dieser Regionen von einem insgesamt geringen Potenzial auszugehen ist.
Zudem ist zu beachten, dass fiir die Integration einer begrenzten Windstromeinspeisung in das
Versorgungsnetz einer Grof3stadt keine grundlegenden Probleme zu erwarten sind.

Die nachfolgende Tabelle gibt einen Uberblick zu dem ermittelten theoretischen Ausbaupo-
tenzial und dem noch nutzbaren Anteil in den Bundesldndern.

Tabelle 1-2:  Ubersicht zum Ausbaupotenzial der Windenergie (Flichenausweisungen)
und dem noch nutzbarem Anteil bei einem mittleren Flachenbedarf von
7 ha/MW in den Bundeslindern

Ausbau- noch
Region Bundesland Ausbau- | Bestand potenzial nutzbarer| Anteilam | Repowering-
potenzial | Ende 2003 | abzgl. Bestand| Anteil |Restpotenzial| Potenzial
[MW] [MW] [MW] [%] [%] [MW]
Schleswig-Holstein 2.327 2.007 320 2,2 950
Kiiste Niedersachsen 5.462 3.921 1.541 10,7 1.800
Mecklenb.-Vorpommern 1.724 927 797 5,6 477
Nordrhein-Westfalen 5.522 1.822 3.700
Binnenland Nord [Sachsen-Anhalt 3.920 1.631 2.289
Brandenburg 5.421 1.806 3.615
Rheinland-Pfalz 932 601 331
Saarland 113 85) 78
Binnenland Mitte |Hessen 860 348 512
Thiringen 687 426 261
Sachsen 883 614 269
Binnenland Siid Baden-W rttemberg 581 209 372
Bayern 542 189 353
insgesamt (incl. Bestand in HB und HH):| 28.974 14.609 14.365

Anmerkungen: Das in Tabelle 1-2 aufgefiihrte Ausbaupotenzial basiert auf dem 7 ha/MW-
Ansatz fiir den Flichenbedarf in den zur Windenergienutzung ausgewiesenen Flachen. In der
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Ubersicht wurden zusitzlich konkrete Informationen von Energieversorgungsunternehmen
und Planungsbehorden berticksichtigt (siehe Kapitel 1.1.1.2.4).

Ergénzend wird in Tabelle 1-2 fiir die einzelnen Bundesldnder auch das Repowering-
Potenzial dargestellt. Zu beachten ist dabei, dass durch Repowering-Mafinahmen auf den zur
Windenergienutzung ausgewiesenen Flichen ein zusitzlicher Leistungszuwachs — liber das in
Tabelle 1-2 aufgefiihrte Ausbaupotenzial hinaus — erreicht werden kann (siche hierzu auch
Kap. 2.1.2).

Aus der Ubersicht wird deutlich, dass mit Stand Ende 2003 rund die Hilfte (50,4%) des auf
Basis ausgewiesener Fliachen bestehenden Windenergiepotenzials genutzt wird. Bei einer Ori-
entierung an dem 7 ha/MW-Ansatz als Flichenbedarf fiir die Windenergienutzung ergibt sich
ein verbleibendes Restpotenzial fiir den Windenergieausbau an Land von 14.365 MW. Durch
Repowering auf den ausgewiesenen Flidchen ist dariiber hinaus eine Leistungszuwachs um
7.239 MW moglich.

1.1.1.3.1 Region ,,Kiiste*

Vergleichsweise grofle Restpotenziale bestehen noch in Niedersachsen (1.541 MW) und auch
in Mecklenburg-Vorpommern (797 MW). In Schleswig-Holstein beschriankt sich das verblei-
bende Ausbaupotenzial dagegen auf , Liickenbebauungen® sowie die Nutzung sehr weniger
noch verfiigbarer Restflachen.

Fiir Niedersachsen zeigt eine regionalspezifische Betrachtung, dass der Grofiteil der noch ver-
fligbaren Flachenpotenziale nicht in Kiistenndhe (Bez.-Reg. Weser-Ems: 18,9% und Bez.-
Reg. Liineburg: 23%) sondern in den mittleren und siidlichen Bereichen des Landes besteht
(Bez.-Reg. Braunschweig: 32,5% und Bez.-Reg. Hannover: 25,6%).

In Mecklenburg-Vorpommern liegen die noch nicht genutzten Flachenpotenziale hauptséch-
lich in der Region Westmecklenburg.

In Schleswig-Holstein ist der Ausbau der Windenergie sehr weit fortgeschritten, die ausge-
wiesenen Fliachen sind weitgehend belegt. Landesweit gibt es nach Auskunft des regionalen
Energieversorgers E.ON Hanse bereits eine Bebauung der verfligbaren Fldchen mit durch-
schnittlich etwa 7 ha/MW. Vor dem Hintergrund dieser Gesamtsituation gibt es laut E.ON
Hanse dennoch (einzelne) konkrete Planungen fiir weitere Windenergieprojekte.

1.1.1.3.2 Region ,,Binnenland Nord*

Zwei Drittel des bestehenden Restpotenzials fiir den Windenergiecausbau an Land befinden
sich im Bereich ,,Binnenland Nord*“. Nordrhein-Westfalen und Brandenburg verfiigen mit je-
weils rund einem Viertel des gesamten Ausbaupotenzials iiber die groflten Anteile, in Sach-
sen-Anhalt kann bei einem Anteil von 16% am bundesweit verbleibenden Flachenpotenzial
noch eine zusitzliche Windenergieleistung von 2.289 MW installiert werden.

Die Situation in Nordrhein-Westfalen wird maBgeblich bestimmt durch die Flachenauswei-
sungen im Nordwesten des Landes: Knapp 24.000 Hektar sind im Bereich der Bezirksregie-
rung Miinster fir die Windenergienutzung ausgewiesen. Allein in dieser Region ergibt sich
damit ein Restpotenzial von mehr als 2.900 MW (von 3.700 MW im gesamten Bundesland).
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In Brandenburg sind noch groBle Flichenpotenziale v.a. im Nordwesten des Landes sowie
westlich von Berlin und im Bereich Lausitz-Spreewald fiir die Windenergie verfiigbar.

In Sachsen-Anhalt liegen mehr als die Hélfte der ausgewiesenen und noch nicht genutzten
Windenergie-Eignungsflachen im Bereich der Bezirksregierung Magdeburg.

1.1.1.3.3 Regionen ,,Binnenland Mitte* und ,,Binnenland Siid*

Wie aus Tabelle 1-2 hervorgeht, wird in den Bundeslindern Saarland, Hessen, Baden-
Wiirttemberg und Bayern bisher nur etwa 1/3 der fiir die Windenergienutzung ausgewiesenen
Flachen genutzt. Fiir die Gesamtbetrachtung zeigt sich jedoch, dass diese vier in den Berei-
chen ,,Binnenland Mitte* und ,,Binnenland Siid*“ gelegenen Bundesldnder mit einem Anteil
von 9,2% am Restpotenzial insgesamt eine untergeordnete Rolle einnehmen.

In Rheinland-Pfalz, Thiiringen und Sachsen werden rund 1/3 der fiir die Windenergienutzung
ausgewiesenen Flachen bisher noch nicht genutzt. In allen Bundeslédndern der Region liegt das
Restpotenzial im Bereich 250-350 MW (Ausnahmen Hessen: 512 MW, Saarland: 78 MW).

1.1.2 Repowering

Angesichts knapper werdender Fldchenpotenziale und einer zunehmend schwierigen wirt-
schaftlichen ErschlieBbarkeit neuer Standorte (tendenziell abnehmende Standortqualitit, fort-
laufende Degression der Einspeisevergiitung) wird der Ersatz dlterer Windenergieanlagen
durch moderne leistungsstirkere Anlagen an bereits genutzten Standorten — sog. ,,Repowe-
ring“ — eine zunehmende Bedeutung fiir die zukiinftige Entwicklung der Windenergienutzung
an Land gewinnen.

Eine realistische Abschidtzung zum Potenzial fiir das Repowering erweist sich jedoch als
schwierig. Dies zeigt sich auch daran, dass die Einschédtzungen zu den Perspektiven sehr weit
auseinandergehen. So sieht z.B. der in Schleswig-Holstein ansdssige Energieversorger E.ON
Hanse ein sehr gro3es Potenzial fiir das Repowering, wihrend EWE, zustidndiges EVU im Be-
reich Weser-Ems und Weser-Elbe, eher geringe Erwartungen mit dem Repowering verbindet.

1.1.2.1 Regionale Entwicklung des Windenergieausbaus und Altanlagenbestand

Fiir das Repowering bietet es sich an, zunichst kleine Windenergieanlagen, die bereits seit
Anfang bzw. Mitte der 90er Jahre in Betrieb sind, durch moderne leistungsstirkere Anlagen
zu ersetzen. Auf Basis der DEWI-Statistik ldsst sich der Bestand und die rdumliche Vertei-
lung der Windenergieanlagen darstellen.

Ende 1994 waren bundesweit insgesamt 2.617 Windenergieanlagen mit einer Gesamtleistung
von 643,1 MW in Betrieb. Unterteilt nach Leistungsklassen stellte sich der Anlagenbestand
am Jahresende 1994 wie folgt dar:
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Tabelle 1-3:  Ubersicht zu den Anteilen der WEA-Leistungsklassen fiir den Anlagen-
bestand in Deutschland am Jahresende 1994 [Quelle: DEWI (1995)]

WEA-Leistungsklasse | Anteil am Bestand | Installierte Leistung
<80 kWw: 29,1% (761 WEA) 41,3 MW
80,1 kW-200 kW: 20,2% (528 WEA) 79,3 MW
200,1 kW-400 kW: 25,2% (660 WEA) 177,2 MW
> 400 KW*: 25,5% (668 WEA) 345,3 MW
alle Leistungsklassen 100% (2.617 WEA) 643,1 MW

(*davon 656 WEA mit 500 kW)

Die Betrachtung der regionalen Verteilung des Anlagenbestands verdeutlicht, dass die Ent-
wicklung der Windenergienutzung in den Kiistenregionen an der Westkiiste Schleswig-
Holsteins und in Ostfriesland seinen Ursprung hatte. So waren Ende 1994 in Schleswig-
Holstein und Niedersachsen 2/3 des gesamten Anlagenbestands und 3/4 der bundesweiten
Windenergieleistung installiert: 962 WEA in Schleswig-Holstein mit einer Leistung von
290,8 MW und 813 WEA in Niedersachsen mit einer Leistung von 195,1 MW.

Mit groBem Abstand folgten Nordrhein-Westfalen (339 WEA/43,4 MW) und Mecklenburg-
Vorpommern (143 WEA/37,6 MW). In allen anderen Bundesldandern erreichte die Windener-
gienutzung erst zu einem spéteren Zeitpunkt eine nennenswerte Grof3enordnung.

1.1.2.2 Windenergie-Eignungsgebiete und Repoweringpotenzial

Das Repowering ist grundsétzlich nur an Standorten mdglich, die auch nach den aktuellen
Festlegungen zur Raumordnung und Flichennutzung in der Region fiir die Nutzung der
Windenergie geeignet sind.

Altanlagen, die auBlerhalb von ausgewiesenen Windenergie-Eignungsgebieten errichtet wur-
den, genieBen Bestandsschutz und konnen auch z.B. beim Auftreten von Schiden wieder in-
stand gesetzt werden (soweit dies nicht zu einer wesentlichen Anderung der urspriinglich er-
richteten Anlage fiihrt). Das Repowering ist flir diese Anlagen jedoch nicht moglich bzw. nur
sehr schwer zu realisieren, da in der Regel der Ersatz der Altanlagen mit dem Verlust der
Baugenehmigung gekoppelt ist. Nur in Einzelabsprache mit den zustdndigen Baubehorden ist
hier eine Vereinbarung standortbezogener Ausnahmeregelungen zu erreichen.

In der Anfangsphase der Windenergienutzung wurden in den Kiistenregionen vielfach kleine
WEA (bis 200 kW) in unmittelbarer Ndhe zu landwirtschaftlichen Betrieben bzw. zu den
Wohnhéusern der Betreiber errichtet. Ein Ersatz dieser ,,Hofanlagen* durch moderne Anlagen
der Megawattklasse kommt grundsitzlich aus technischen und immissionsschutzrechtlichen
Griinden nicht in Betracht.

Insbesondere in den ,,Pionierregionen der Westkiiste Schleswig-Holsteins und in Ostfries-
land erfolgte der Ausbau der Windenergie Anfang und Mitte der 90er Jahre weitgehend ohne
eine planerische Steuerung, so dass das Landschaftsbild von einer Vielzahl kleiner WEA ge-
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pragt ist, die groBflachig als Einzelanlagen verteilt sind. Die Standorte vieler WEA der ersten
Generation liegen deshalb auBBerhalb der aktuell ausgewiesenen Eignungsgebiete.

So zeigt eine Studie der Landwirtschaftskammer Schleswig-Holstein aus dem Jahr 2001
[Landwirtschaftskammer Schleswig-Holstein (2001)], dass im ndrdlichsten Bundesland ins-
gesamt 691 WEA mit einer Gesamtleistung von 234,1 MW auflerhalb von Eignungsgebieten
und weitere 82 WEA mit 30,5 MW in Ausschlussgebieten betrieben werden. Nach den Ergeb-
nissen der Untersuchung sind insbesondere Standorte im Bereich der Westkiiste Schleswig-
Holsteins von der Problematik betroffen: rund 85% der auflerhalb von Eignungsgebieten bzw.
in Ausschlussgebieten betriebenen WEA stehen in den Landkreisen Dithmarschen (242 WEA
/97,9 MW), Nordfriesland (257 WEA/66,2 MW) und Schl.-Flensburg (141 WEA/60,7 MW).

Fiir den Kiistenbereich von Niedersachsen sind keine Angaben zu Anzahl und Gesamtleistung
der auBBerhalb von Windenergie-Eignungsgebieten liegenden Anlagen bekannt. Eine kreisbe-
zogene Zuordnung ist dementsprechend nicht moglich.

Die Ausweisung von Eignungsflaichen und Vorranggebieten fiir die Windenergie folgte ver-
breitet erst Ende der 90er Jahre — nicht zuletzt vor dem Hintergrund der Neufassung des Bau-
gesetzbuches (BauGB) 1998. Das In-Kraft-Treten des BauGB im Jahr 1998 ist fiir die Ge-
samtbewertung des Repowering-Potenzials deshalb von besonderer Bedeutung, weil erst fiir
Windenergieprojekte, die ab 1999 (nach Ablauf der Ubergangsbestimmungen im BauGB zur
Flachenausweisung) in Betrieb genommen wurden, gesichert davon auszugehen ist, dass die
Anlagen innerhalb von ausgewiesenen Eignungsgebieten liegen.

Vor diesem Hintergrund ist zu erwarten, dass das Repowering bei entsprechend ,,abgesicher-
ten” Vorhaben erst verzogert realisiert werden kann, da der in Betracht kommende Anlagen-
bestand derzeit erst fiinf bis sechs Jahre in Betrieb ist.

1.1.2.3 Rahmenbedingungen des Repowering und bisherige Erfahrungen
Ohne Anspruch auf Vollstindigkeit gibt die unten stehende Tabelle 1-4 einen Uberblick zu

bereits realisierten Repowering-Projekten in Deutschland.

Tabelle 1-4:  Ubersicht zu bereits realisierten Repowering-Projekten (eigene Recher-
chen, Stand: 02/2004, Angaben ohne Anspruch auf Vollstindigkeit)

Altbestand Repowe g

Anz. KW/WEA MW | NH [m] | Jahr | Anz. KW/WEA MW | NH [m] Jahr
Misselwarden (Nds.) 7 500 3,50 1994 7 660 4,62 2000 1,3
Pilsum (Nds.) 10 300 3,000 34 kA. | 6 500 3,00 50 2001 1,0
Wilhelmshaven (Nds.) 3 640 1,92| 60 kA. | 3 1.800 (2)/ 4.500 (1) | 8,10| 98/ 124 | 2001/ 2003 | 4,2
Bosbiill (S.-H.) 5 250 1,25 kA. [1993| 3 2.000 (2)/ 1.500 (1) | 5,50/ 65 2002 4.4
Wohrden (S.-H.) 2 250 0,50 kA. | kA | 2 1.500 3,00 kA 2002 6,0
Kronprinzenkoog (S.-H.) 2 300 0,60 34 kKA. | 1 1.800 1,80 65 2001 3,0
Schneebergerhof (Rh.-Pf.) 2 500 1,00 kA. [1996| 2 1.800 3,60 kA 2003 3,6
Westfehmarn (S.-H.) 4 250 1,000 kA. | kA | 2 1.800 3,60 65 2003 3,6
Neustadt-Bevensen (Nds.) 6 150 0,90, 41 1994| 6 600 3,60/ 65 2003 4,0
Norden-Ostermarsch (Nds.) 10 | 300 (5)/ 330 (5) 3,15/ 34 kA. | & 1.800 9,00/ 65 2003 2,9
Wremen-Grauwallkanal (Nds.) 15 500 7,50 45 1994| 15 600 9,00 46 2003/04 1,2
ReuBenkage I (S.-H.) 28 | 400 (16)/ 500 (12) | 12,40| k.A. |1993| 18 | 2.000 (17)/2.750 (1) | 36,75 k.A. 2003/04 3,0
ReuBenkage Il (S.-H.) 5 600 3,000 kA. | kA | 5 2.000 10,00 k.A. 2003/04 3,3
Tossens (Nds.) 4 300 1,20 34 1992| 4 | 390 (500 gedrosselt) | 1,56| 40 2004 1,3

(NH = Nabenhéhe)
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Wie die Darstellung zeigt, wurden bisher insgesamt erst wenige Vorhaben durchgefiihrt, wo-
bei in den Kiistenregionen von Niedersachsen und Schleswig-Holstein ein Schwerpunkt der
Aktivititen zu erkennen ist.

Ergénzend ist darauf hinzuweisen, dass z.T. auch durch standortbezogene Neustrukturierun-
gen Repowering-Mallnahmen in Kombination mit einem Neuzubau erfolgen. So wurden z.B.
am Standort Lindewitt-Goldebek in Schleswig-Holstein zwei 250 kW-WEA des Typs Lager-
wey LW 27/250 abgebaut und im verbleibenden Anlagenbestand des Windparks drei WEA
mit 3,5 MW Gesamtleistung (1 REpower MD 77 und 2 REpower 57/1000) “integriert™ [Er-
neuerbare Energien (2003)].

Auch im Rahmen des bislang grofiten Repowering-Vorhabens findet zugleich eine grundle-
gende Neustrukturierung des Standorts in den Reullenkdgen statt. Diese umfasst ergédnzend
zum Ersatz alter Anlagen durch neue WEA den Abbau kleiner Einzel-WEA und den gleich-
zeitigen Zubau neuer WEA an anderer Stelle. Die Neustrukturierung erfolgt dabei auch im
Hinblick auf eine Optimierung des Schallimmissionsschutzes am Standort [Tel. Auskunft von
D. Ketelsen, Dirkshof, vom 27.02.04].

In Schleswig-Holstein sind einige weitere groBBe Repowering- Projekte geplant. So ist nach
dem Stand vom Friihjahr 2004 in Simonsberg bei Husum das Repowering von 11 WEA mit je
500 kW, die seit 1993/94 in Betrieb sind, durch sechs Anlagen der 2-3 MW-Klasse vorgese-
hen [SW&W (2003)]. Im Biirgerwindpark Liibke-Koog sollen 13 WEA mit 500 kW und 14
Anlagen mit 300 kW durch insgesamt 16 Anlagen a 2 MW ersetzt werden [Tel. Auskunft des
Biirgerwindpark Liibke-Koog vom 27.02.04].

Tabelle 1-4 verdeutlicht auch, dass das Repowering bei einigen Vorhaben ohne bzw. nur mit
einem geringen Zuwachs der bisher installierten Leistung erfolgt. Hintergrund dafiir sind die
in einigen Regionen geltenden Beschrankungen bzgl. installierter Leistung, WEA-Anzahl und
auch Bauhohe in den ausgewiesenen Gebieten fiir die Windenergie. Der Betrieb der Anlagen
mit einer moglichst groBen Bauhohe ist aus Sicht des Betreibers von besonderer Bedeutung,
weil mit zunehmender Nabenhohe z.T. eine deutliche Steigerung der Ertrége erreicht werden
kann.

Anzumerken ist an dieser Stelle schlieBlich, dass der durch Repowering-Mallnahmen zu errei-
chende Zuwachs an installierter Leistung auch davon abhéngt, ob am bestehenden Standort
die WEA optimal in einer Reihe aufgestellt werden konnen oder ob das Repowering auf einer
Lungiinstig geschnittenen Flache nur sehr eingeschriankt moglich ist.

Es bleibt insgesamt festzustellen, dass fiir jedes einzelne Projekt kritisch zu priifen ist, ob und
zu welchem Zeitpunkt Repowering-Maflnahmen sinnvoll sind. Wichtige Aspekte sind hier der
Gesamtzustand des Anlagenbestands (Aufwand fiir Wartung und Instandsetzung), die Finan-
zierungssituation, die Standorteignung (Windbedingungen, Moglichkeit fiir eine giinstige
Aufstellung moderner WEA-Typen am bisherigen Standort) und die Entwicklung der Vergii-
tungszahlungen gemil3 EEG.

Zu dem zuletzt genannten Punkt ist in diesem Zusammenhang anzumerken, dass entsprechend
den Bestimmungen des EEG (§ 7 Abs. 2) im April 2004 erstmals eine Absenkung der erhoh-
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ten Vergiitung fiir Altanlagen erfolgt [EEG (2000)]. Fiir viele Betreiber der betroffenen Anla-
gen ist deshalb eine aktuelle wirtschaftliche Gesamtbewertung im Hinblick auf die Realisie-
rung von Repowering-Maflnahmen zu treffen. Hohen Investitionen fiir die Neuerrichtung mo-
derner WEA stehen dabei erhohte Vergiitungszahlungen bei hoheren Energieertragen gegen-
iiber. Das oben erwihnte verstiarkte Interesse an Repowering-MaBBnahmen in Schleswig-Hol-
stein ist wesentlich durch diese Neubewertung der wirtschaftlichen Situation angesichts der
aktuell anstehenden Vergiitungsabsenkung begriindet.

Ergénzende Anmerkung: Im Rahmen der Novellierung des EEG wurde eine gesonderte Rege-
lung getroffen, die einen Anreiz flir das Repowering des bis Ende 1995 errichteten WEA-
Bestands schaffen soll. Danach verldngert sich der Zeitraum fiir die erhdhte Vergiitungszah-
lung fiir WEA, die im selben Landkreis alte Anlagen ersetzen und die installierte Leistung
mindestens um das Dreifache erh6hen, um zwei Monate je 0,6 Prozent (statt der laut EEG {ib-
lichen 0,75 Prozent) des Referenzertrages, um den ihr Ertrag 150 Prozent des Referenzertra-
ges unterschreitet [EEG-Novelle (2004)].

Nicht betrachtet wurde die wirtschaftliche Seite eines mdglichen Repowering bezogen auf die
durch die stetige Absenkung nach EEG erreichte Vergiitung zum Zeitpunkt des Austausches.
Es ist denkbar, dass unter den heute giiltigen Vergiitungsregelungen dann an windschwiche-
ren Standorten kein wirtschaftlicher Betrieb mit Repowering-Anlagen moglich ist.

Grundsitzlich von Bedeutung fiir die Umsetzung von Repowering-MaBnahmen ist schlieBlich
die Kldrung der Frage, welche Verwendung sich fiir die Altanlagen finden l4sst. Im Rahmen
dieser Untersuchung ist es jedoch nicht moglich, perspektivisch eine Bewertung zur Entwick-
lung der Absatzmairkte fiir gebrauchte WEA vorzunehmen.

Betreiber von WEA an Standorten, die fiir ein Repowering nicht geeignet sind, werden be-
strebt sein, ihre Anlagen solange wie moglich Instand zu halten und auch iiber die vorgesehe-
ne Lebensdauer der Anlage (in der Regel 20 Jahre) hinaus zu betreiben.

AbschlieBend sei fiir die langfristige Betrachtung angemerkt, dass aufgrund bestehender Infra-
strukturbeschriankungen (max. passierbare Hohe/Breite von Briicken und sonstigen Bauwer-
ken) von einer mittleren Anlagengré3e von etwa 2,5 MW fiir Windenergieprojekte an Land
auszugehen ist. Bestitigt wird diese Einschidtzung auch z.B. von Seiten der Anlagenhersteller,
die max. 4,3 m Turmdurchmesser und max. 40 m Blattldnge fiir den StraBentransport erwar-
ten (Aussage von C. Hessel, GE Wind Energy, auf der Fachtagung ,,WindTech 2003, in [Er-
neuerbare Energien (2004)).

1.2 Entwicklung der Anlagentechnologie

1.2.1 Entwicklung in der Vergangenheit und aktueller Anlagenbestand

Das dynamische Wachstum der Windenergie in Deutschland seit Ende der 1980er-Jahre wur-
de begleitet von enormen Fortschritten in der Weiterentwicklung der Technologie. Offensicht-
lich wird dies im Anstieg der durchschnittlichen Leistung der neu errichteten WEA um etwa
den Faktor acht innerhalb eines Jahrzehnts auf mehr als 1.500 kW im Jahr 2003. Die nachfol-
gende Abbildung 1-3 veranschaulicht die Entwicklung der Anlagengréfen und die zeitliche
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Abfolge der verschiedenen Anlagengenerationen anhand der Entwicklung der Rotordurch-
messer.

Abbildung 1-3: Anteile unterschiedlicher Anlagengrofien an der jihrlich neu instal-
lierten Windenergieleistung [aus: DEWI (2004)]
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Bis Mitte der 1990er Jahre war der Windenergieausbau in Deutschland eindeutig bestimmt
durch die Installation von WEA, die auf dem ,,ddnischen Konzept* basierten. Kennzeichnend
fiir dieses bewihrte und einfache Anlagenkonzept sind Stall-Regelung (Leistungsbegrenzung
durch Stromunsabriss), netzgekoppelter Asynchrongenerator und drehzahlstarrer Betrieb.

Mit zunehmendem Wachstum der AnlagengrofBe, deutlich ansteigenden Massen und Belas-
tungen der WEA-Komponenten sowie hoheren Anspriichen der Energieversorger an die
»Netzvertraglichkeit der WEA erfolgte eine Weiterentwicklung der bisher eingesetzten An-
lagenkonzeption.

Ein eigener Weg der Technologieentwicklung wurde dabei vom WEA-Hersteller Enercon
eingeschlagen. Das Konzept einer getriebelosen drehzahlvariablen und pitch-geregeten WEA
mit Synchrongenerator wurde auf dem deutschen Markt sehr erfolgreich vermarktet, so dass
Enercon als marktfithrendes Unternehmen seine Anlagen (v.a. die Anlagentypen E-40 mit 500
kW und spiter 600 kW sowie E-66 mit zunédchst 1,5 MW und spéter 1,8 MW) in einer hohen
Stiickzahl errichten konnte.

Als Modifikation bisheriger Anlagenkonzepte hat sich seit Ende der 90er-Jahre zunehmend
der doppelt gespeiste Asynchrongenerator am Markt etabliert.

Abbildung 1-4 zeigt die regionale Verteilung der verschiedenen WEA-Generatortypen fiir den
Anlagenbestand Ende 2003 im Uberblick.
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Abbildung 1-4: Verteilung verschiedener WEA-Generatortypen in den Bundeslindern

(Stand Ende 2003)
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Zu Abbildung 1-4 ist zu erldutern, dass die regionalen Unterschiede in der Verbreitung der
verschiedenen Generatorkonzepte nicht zuletzt durch die Hauptabsatzmarkte der WEA-
Hersteller geprégt sind. So ist der hohe Anteil an Synchrongeneratoren in Niedersachsen auf
die hohen Marktanteile der in Ostfriesland ansdssigen Firma Enercon zuriickzufiihren. Auch
in Nordrhein-Westfalen ist ein liberdurchschnittlicher Anteil von Enercon-Anlagen vorhan-
den.

In Schleswig-Holstein ist der Anlagenbestand durch einen sehr hohen Anteil an Asynchron-
generatoren gekennzeichnet. Dies ist durch den frithzeitigen Ausbau der Windenergie (und
dem anfangs verbreiteten Einsatz von Asynchrongeneratoren, s.0.) in den Kiistenregionen des
nordlichsten Bundeslandes zu erklaren.

1.2.2 Perspektiven fiir die zukiinftige Entwicklung der Anlagentechnik

Nicht zuletzt wegen der hohen Anforderungen der Netzbetreiber an die Qualitét der Netzein-
speisung von WEA setzen die Anlagenhersteller bei der Weiterentwicklung ihrer Anlagen-
konzepte verstirkt auf den Einsatz von doppelt gespeisten Asynchrongeneratoren und Syn-
chrongeneratoren.

Aus der nachfolgenden Abbildung 1-5 ist deutlich zu erkennen, dass mit dem wachsenden
Marktanteil doppelt gespeister Asynchrongeneratoren auch die Bedeutung der Asynchronge-
neratoren erheblich abgenommen hat.
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Abbildung 1-5: Entwicklung des jahrlichen Windenergiezuwachses in Deutschland
nach WEA-Generatortypen
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Es ist dariiber hinaus festzustellen, dass flir den Einsatz der heute am Markt nachgefragten
WEA der MW-Klasse praktisch nur noch pitch-geregelte Anlagen von Interesse sind. Wie die
folgende Ubersicht zu den Marktanteilen verschiedener WEA-(Regelungs-)Konzepte zeigt,
sind stall- und auch aktiv-stall-geregelte Anlagen inzwischen von untergeordneter Bedeutung.

Abbildung 1-6: Marktanteile verschiedener technischer WEA-Konzepte im Jahr 2003
[aus: DEWI (2004)]
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Wie bereits in Kapitel 1.1.2.3 angemerkt, ist wegen der BaugroBBen der WEA-Komponenten
mittelfristig von einer mittleren WEA-Gr6Be von 2,5 MW fiir Standorte an Land auszugehen.
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Auf die Perspektiven der Entwicklung der Offshore-Windenergietechnik wird nachfolgend in
Kapitel 1.3.2.1 ndher eingegangen.

1.3 Offshore-Windenergie

1.3.1 Vorbemerkung

Der fiir deutsche Offshore-Windenergieprojekte nutzbare Bereich der Nord- und Ostsee liegt
im Wesentlichen auferhalb der 12 Seemeilenzone. Mit Entfernungen zur Kiiste von in der
Regel mehr als 30 km und Wassertiefen ab 30 m sind deutsche Projekte in ihrer technischen
Herausforderung nicht mit bisher realisierten Offshore-Projekten anderer Staaten in Nord-
und Ostsee vergleichbar. Diese liegen ndher zur Kiiste und in deutlich flacherem Wasser.
Dennoch sind in der deutschen AusschlieBlichen Wirtschaftszone (AWZ) Projekte mit einer
Gesamtleistung von mehr als 40 GW in der Planung, deren Verwirklichung ansteht. Nach den
Erwartungen der Bundesregierung werden jedoch nur Offshore-Windparks in einem Umfang
von ca. 25 bis 30 GW bis zum Jahr 2030 zur Stromerzeugung beitragen. Ein Teil der ange-
meldeten Projekte wird demnach nicht realisiert werden kdnnen.

Im Zeithorizont der Studie, der eine Abschidtzung der Entwicklung bis zum Jahr 2020 vor-
sieht, ergibt sich damit die Schwierigkeit, welche der Projekte zu welcher Zeit verwirklicht
werden konnten. Dabei ist eine moglichst wirklichkeitsnahe zeitliche und rdumliche Entwick-
lung abzuschédtzen, damit die erforderlichen Netzausbaumafinahmen in einem an das Szenario
angepassten Umfang geplant werden konnen. Erfahrungen aus dem Onshore-Bereich werden
kaum weiterhelfen, da bei der Windenergienutzung auf dem Meer viele vollig neue Aspekte
im Bereich Technik, Genehmigung, Netzanschluss und Umwelt zu 16sen sind, die bei der
Entwicklung der Windenergienutzung an Land nicht relevant waren.

Die Abschédtzung des zeitlichen und rdumlichen Szenarios der Offshore-Entwicklung wird
durch viele Faktoren beeinflusst werden. Dabei handelt es sich um "weiche" Einflussgrof3en,
die nicht an konkreten Zahlen festzumachen sind und die auch nicht von Wunschvorstellun-
gen geleitet werden sollten. Es gilt daher in erster Linie Trends zu erkennen, wie sich be-
stimmte Faktoren zeitlich dndern konnten und zu versuchen daraus ein Gesamtszenario zu
entwickeln.

1.3.2 Einfliisse auf die Offshore-Entwicklung

Mit einer kurzen Erlduterung sollen in diesem Kapitel die denkbaren Einfliisse auf die Offsho-
re-Entwicklung angesprochen und charakterisiert werden. Die Reihenfolge der Nennung ist
willkiirlich und gibt keinen Hinweis darauf, wie wichtig oder unwichtig der Einfluss fiir die
kiinftige Entwicklung der Offshore-Windenergie sein kdnnte. Ziel ist es, eine Kausalkette von
Einflussfaktoren und deren Wirkung zu erstellen, die es erlaubt, das Szenario zu entwickeln
und es durchschaubar zu machen. Korrekturen am Szenario sind damit leichter vorzunehmen,
da sie sich dann auf die Anderung und den Einfluss von Einzelannahmen abstiitzen kénnen.

1.3.2.1 Technische Entwicklung der Windturbine

Fiir die Realisierung der vor der deutschen Kiiste geplanten Offshore-Windparks ist die Griin-
dung in Wassertiefen von z.T. mehr als 40 m und die Netzanbindung {iber oft mehr als 100
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km erforderlich, zudem ist u.a. ein enormer Aufwand bei Wartungsmalinahmen gegeben. Die-
ser auBBergewohnliche Aufwand ist nur bei Vorhaben mit sehr vielen Anlagen und einer hohen
Gesamtleistung — bzw. wenn moglichst geringe spezifische Kosten und hohe Energieertriage
erreicht werden konnen — wirtschaftlich darstellbar. Die Projektierer von Offshore-Windparks
sind dementsprechend bestrebt, die maximal genehmigungs- und realisierungsfahigen Pro-
jektgroBen (hdufig 80 WEA mit je 5 MW-Nennleistung) zu errichten.

Die Realisierung der geplanten Vorhaben bedeutet eine groB3e Herausforderung fiir die Wei-
terentwicklung der Technologie und den Aufbau der erforderlichen Produktions-, Transport-
und Montagekapazititen. Dabei gilt es, das Know-how im Bereich der Windenergie mit den
Erfahrungen aus der Offshore-Technologie zusammen zu fiihren, um kostengiinstige Losun-
gen zu entwickeln.

Wie die in Tabelle 1-5 dargestellte Ubersicht zu bereits realisierten Offshore-Windparks ver-
deutlicht, sind bisher praktisch keine mit den deutschen Planungen vergleichbaren Projekte in
Betrieb. Erfahrungen aus dem Betrieb von Offshore-Windparks liegen iiberwiegend fiir WEA
mit bis zu 2 MW Nennleistung bei einer Kiistenentfernung bis 10 km und Wassertiefen unter
20 m vor.

Tabelle 1-5:  Ubersicht zu den bereits realisierten Offshore-Windparks (Stand:

31.12.2003)
Windpark Inbetrieb- Leistung WEA-Typ WEA NH WT Standort
nahme [MW] [kW] [m] [m]
Nogersund (aul3er Betrieb) S, 1990 0,22| 1 WindWorld W-2500/220 kW 220 37,5 6 Ostsee - 350 m vor der Stidkiiste
Vindeby DK, 1991 4,95/ 11 Bonus 450 kW/37 450 35 2,5-5 |Ostsee - 1,5-3 km nordlich der Insel Lolland
Lely NL, 1994 2,00 4 Nedwind 40/500 500 m | e |PSchuser=imverein DeEh, Gl v
Medemblik
Tune Knob DK, 1995 5,00/ 10 Vestas V39/500 kW 500 40,5 3-5 |Ostsee - 6 km vor der Ostkiiste Jitlands
"Irene Vorrink”, Dronten NL, 1996/97 16,80 28 Nordtank NTK 600/43 600 50 | 1-p |lisselmeer-direkt vor dem Deich,
norddstlich von Lelystad
Bockstigen S, 1997 2,75| 5 WindWorld W-3700/500 kW 500 || 7 |CEEER=6lmeiklEven Enmsls
stidliches Gotland
Blyth GB, 2000 4,00 2 Vestas V80/2,0 MW 2.000 58 | 511 |Nordsee-1kmvorder Ostkiiste Nordenglands,
bei Newcastle
Utgrunden S, 2000 10,50 7 Enron Wind 1.5s Offshore 1.500 o8 IR o s sechiolsmivoldeniusteqitaimarsunc,
zwischen Festland und der Insel Oland
Middelgrunden DK, 2001 40,00 20 Bonus 2 MW/76 2.000 64 | 35 |Ostsee-2km vor Kopenhagen,
@resund zwischen Danemark und Schweden
Yttre Steengrund S, 2001 10,00| 5 NEG Micon NM 72/2000 2.000 G0l MC2l SecehelkmiondeyKistekalmarstindy
zwischen Festland und der Insel Oland
Horns Rev DK, 2002 160,00| 80 Vestas V80/2,0 MW 2.000 7 |apiegNuEtEe= KDLk ver ey Weshdss,
bei Esbjerg
"Paludans Flak", Samss DK, 2003 23,00 10|Bonus 2,3 MW/82 2.300 61,2 | 11-18 |Ostsee - 3.5 km sidlich der Insel Samsg,
zwischen Jutland und der Hauptinsel Seeland
. 2 Vestas V90, 1 Nordex N-90 Ostsee - direkt in Hafennahe bei Frederikshavn
Frederiksh DK, 2003 10,60| 4 ; > | 2.300/3.000 | kA. | KA. j
rederikshavn 1 Bonus 2,3 MW/82 Nordspitze Jiitlands
"Nysted-Havmgllen-Park" 72|Bonus 2,3 MW/82 Ostsee - 10 km sidlich von Nysted, Lolland,
(Redsand) RRY008 letae (Leistung reduziert auf 2,2 MW) 2200 g oS 11 km westlich von Gedser
North Hoyle Wales, 2003| 60,00 30 Vestas V80/2,0 MW 2.000 o7 2R od=sepddkmivordagNordkiistelvoniWalesy
zwischen Prestatyn and Rhyl
X Nordsee - 10 km vor Ostkiste Irland bei Arklow
Arklow Bank Irland, 2003 2520| 7 GE Wind E 3.6s offsh 3.600 735| 525 )
rriow Ban ran e/ Sl SED CEiee (Ausbauplanung: 200 WEA mit 520 MW)
533,20 MW Gesamtleistung Offshore (NH= Nabenhohe, W=Wassertiefe)

Mit der Realisierung des ddnischen Offshore-Windparks ,,Horns Rev* (80 WEA in 14-20 km
Entfernung von der Kiiste) sowie des im Herbst 2003 errichteten ,,Arklow Bank‘“-Windparks
vor der Ostkiiste Irlands (WEA mit iiber 3 MW Nennleistung in Wassertiefen bis 25 m) wurde
jedoch eine weitere Entwicklungsstufe im Bereich der Offshore-Windenergienutzung erreicht.
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Dabei muss das Arklow-Bank-Projekt als Pilotvorhaben mit Erprobungscharakter fiir den
Einsatz der 3,6 MW-Offshore-WEA von GE Wind Energy bezeichnet werden.

Derzeit sind einige der fiihrenden Windturbinen-Hersteller mit der Entwicklung einer neuen
WEA-Generation befasst, um der am Markt bestehenden Nachfrage nach einer Anlagentech-
nologie fiir die geplanten Offshore-Windparks nachzukommen.

Die nachfolgende Tabelle gibt einen Uberblick zu den in der Entwicklung befindlichen Anla-
gentypen mit einer Nennleistung ab 3 MW, die z.T. bereits als Prototypen in Betrieb sind.

Tabelle 1-6:  Ubersicht zu den neu entwickelten WEA mit einer Nennleistung ab

3IMW
WEA-Typ Nenn- Rotor- Generator spez. Turm- | Prototyp seit
leistung | Durchmesser kopfmasse') | bzw. geplant
Vestas V90- 3,0 MW 3,0 MW 90 m asynchron, doppelt gespeist 17 kg / m? 07 / 2002
4-polig mit Schleifringlaufer
GE Wind Energy 3.6s offshore | 3,6 MW 104 m asynchron, doppelt gespeist 32 kg / m? 06 / 2002
4-polig mit Schleifringlaufer
NEG Micon NM 110/4200 4,2 MW 110 m asynchron, doppelt gespeist 23 kg / m? 10 /2003
Enercon E-112 %) 4,5 MW 114 m synchron, 49 kg / m? 08 /2002
Enercon Ringgenerator
Multibrid 5,0 MW 116 m synchron, 27 kg / m? 2004
permanent erregt
REpower 5 M 5,0 MW 126,5m asynchron, doppelt gespeist 28 kg / m? 2004
6-polig mit Schleifringlaufer

[Quelle: Herstellerangaben]
1) spezifische Turmkopfmasse = Masse von Gondel und Rotor (mit Nabe) bezogen auf die Rotorkreisflache

2) Enercon E-112: getriebelose Anlage

Alle in der Ubersicht dargestellten WEA sind pitch-geregelt und drehzahlvariabel.
Fur folgende von den Herstellern angekiindigte Neuentwicklungen ab 3 MW liegen keine ndheren Informationen vor:
Bonus / AN Windenergie: 3,5 MW, DeWind: 3,5 MW sowie Nordex: 3,5/5 MW

Mit einer Nennleistung von 4,5 MW ist der Anlagenhersteller Enercon derzeit fithrend in der
AnlagengrofBBe, dulert sich aber beziiglich einer Offshore-Anwendung der Enercon E-112,
zumindest zur Zeit, sehr zuriickhaltend. Mit einem Prototypen von 5 MW haben die Firmen
Multibrid und REpower Systems Ende 2004 jeweils eine fiir den Offshore-Einsatz vorgesehe-
ne WEA errichtet. Weitere Firmen werden diesem Beispiel folgen (GE Wind Energy und
Vestas), allerdings gibt es auch Firmen, die die Entwicklung dieser Anlagengrof3e neuerdings
aus wirtschaftlichen Uberlegungen (hohes Risiko) zuriickstellen (DeWind und Nordex).

Vielfach scheint ibersehen zu werden, dass es sich bei den 5 MW-Windturbinen um eine au-
Berordentliche technische Herausforderung handelt. Der Entwicklungsschritt ist weit grofer,
als der von 500 kW auf 1500 kW, der geniigend Probleme aufgeworfen hat. Mit WEA von
100 m bis 130 m Rotordurchmesser wird eine neue GroBenklasse mit all ihren dynamischen
Problemen erreicht, die eine genaue Kenntnis der Belastungen und Reaktionen voraussetzt.
Der Schritt von 2,5 MW nach 5 MW ist daher nicht einfach nur eine Verdoppelung der Leis-
tung sondern der Schritt in Neuland. Zwar sind die technischen Probleme 16sbar, aber man
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muss diesen WEA auch die Zeit zur Reife lassen, da sich nur beim Betrieb von mehreren Ex-
emplaren die ganze Bandbreite der mdglichen Probleme zeigen wird.

Mit der Enercon E-112 ist eine WEA mit einer fiir den Offshore-Einsatz erforderlichen Grof3e
im Entwicklungsgrad relativ weit fortgeschritten und Ende 2004 mit vier Exemplaren, darun-
ter eine Nearshore-Anlage, im Betrieb. Die Zuriickhaltung der Firma Enercon, die erst mit ei-
ner geniigenden Anzahl des Anlagentyps an Land iiber mehrere Jahre Erfahrungen sammeln
will, lasst vermuten, dass diese WEA fiir einen eventuellen Offshore-Einsatz nicht vor 2006
zur Verfiigung stehen wird. Dies insbesondere unter dem Aspekt, in neu errichteten E-112
schon die Erfahrungen der Vorgidnger umzusetzen.

REpower Systems erwartet von seiner 5 MW-WEA die Serienreife fiir 2006, ein ehrgeiziges
Ziel, das nur bei problemloser Umsetzung der 5 MW-Entwicklung zu erreichen ist. Zumindest
werden im Jahr 2006 nur wenige Anlagen des Typs REpower 5 M in Betrieb sein, vielleicht
zu wenig Erfahrung fiir die Versicherungswirtschaft und die Banken, um dann schon entspre-
chende Risiko- und Finanzdeckungen zu geben.

Andere Hersteller sind in der Anlagenentwicklung zeitlich allenfalls soweit fortgeschritten
wie REpower Systems. Dies gilt auch fiir GE Wind Energy, wo zwar Erfahrungen mit der 3,6
MW-Anlage gesammelt werden, aber eine 5 MW-WEA z.Z. nicht in Betrieb ist. Auch in die-
sem Fall wird sich ein Einsatz im wirklich kommerziellen Offshore-Betrieb nicht vor 2007 re-
alisieren lassen.

Pfleiderer hat sich von seinem Geschéftsbereich Offshore-Windenergie getrennt. Sowohl die
mit der Multibrid-Technologie verbundenen Lizenzen, Patente und Namensrechte als auch die
Ende 2004 errichtete 5 MW-Pilotanlage in Bremerhaven wurden an den Projektentwickler
Prokon Nord aus Leer verduBlert [Boxer-Infodienst (2003)]. Derzeit ist nicht abzusehen, wel-
che Auswirkungen sich fiir die Weiterentwicklung der Anlagentechnologie ergeben. Gleiches
gilt auch fiir die Ubernahme von NEG Micon durch Vestas. Die Produktpalette der beiden di-
nischen WEA-Hersteller umfasste bisher jeweils eigenstindige Entwicklungen fiir die Offsho-
re-Technologie mit 3 bzw. 4,2 MW Nennleistung [Neue Energie (2004b)].

Aus den oben genannten Uberlegungen ergibt sich aus Sicht des DEWI der kommerzielle Ein-
satz von 5 MW-WEA frithestens ab 2007. Vorher werden allenfalls einzelne Pilotprojekte
zum Nachweis der Zuverlassigkeit begonnen werden. Zumindest ist ausgeschlossen, dass mit
der Serienreife in 2007 ein sprunghafter Anstieg auf Nennkapazitit in der Fertigung bei den
Herstellern stattfinden wird, selbst wenn ansonsten alle anderen negativen Einfliisse auf die
Projektdurchfiihrung beseitigt wiren.

1.3.2.2 WEA-Fertigungskapazititen

Die erwarteten grolen WEA fiir den Offshore-Einsatz sind in der Leistung rund doppelt so
grol} wie die heute groflten Serienanlagen. Fiir die Fertigung bedeutet dies, dass Bauteile er-
heblich groflere geometrische Abmessungen haben und deutlich héhere Massen bewegt wer-
den miissen. Die etwa 35% ldngeren Rotorblitter (55 m) sind dann beispielsweise nicht nur
im Durchschnitt 15 m ldnger, sondern weisen auch eine {iber doppelt so hohe Masse auf. Fiir
den Hersteller bedeutet dies, dass die vorhandenen Fertigungseinrichtungen in der Regel nicht
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ausreichend dimensioniert sein diirften und fiir eine wirkliche Serienfertigung erst ausgebaut
werden miissten. Unter Beriicksichtigung der zahlreichen Unsicherheiten {iber den erreichba-
ren eigenen Anteil am Markt und vor allem iiber den wirklichen Beginn der Offshore-
Nachfrage, muss davon ausgegangen werden, dass ein Ausbau der Fertigungskapazititen
schrittweise und im zeitlichen Nachlauf mit den abgeschlossenen Lieferauftrigen geschehen
wird. Dies vor allem auch wegen der hohen erforderlichen Investitionen, die durch einen ent-
sprechenden Marktanteil abgesichert werden miissen.

Wie bei der Entwicklung der Windenergie an Land wéhrend der letzten 14 Jahre wird ein
schneller Ausbau der Offshore-Windenergie nicht daran scheitern, dass die Industrie die er-
forderliche Anzahl WEA nicht liefern konnte. Im Jahr 1990 wurde bezweifelt, dass die in ei-
ner Prognose fiir 2005 [Molly, J.P. (1990)] vorhergesagten rund 5.100 MW installierte Wind-
energieleistung (nur alte Bundesrepublik, umgerechnet auf die heutige BRD rund 7.500 MW)
nicht erreichbar wire, da die Industrie nicht in der Lage sein wiirde, die erforderliche Anzahl
von Anlagen zu fertigen. Die Realitét hat diese Prognose weit tibertroffen. Mit den Ende 2003
installierten 14.609 MW wurde in einem zwei Jahre kiirzeren Zeitraum doppelt soviel an
Leistung aufgebaut. Der Ausbau von Industriekapazititen richtet sich demnach in erster Linie
nach der Attraktivitit des Marktes, der fiir die Onshore-Windenergieentwicklung durch das
positive politische/gesellschaftliche Umfeld gepragt wurde.

Ahnlich kann fiir den Offshore-Markt argumentiert werden. Stimmen die Randbedingungen,
so ist eine vergleichbare Nachfrageentwicklung und damit ein entsprechender Ausbau der
Fertigungskapazititen zu erwarten, wie er onshore in Deutschland stattfand. Die Industrie
wird die Fertigungskapazitit bei positiven Randbedingungen und steigender Nachfrage nach
und nach steigern und in der Lage sein, den Bedarf zu befriedigen. Wie in solchen Fillen
normal, werden die in einem Wachstumsmarkt hinterher hinkenden Fertigungskapazititen
langere Lieferzeiten bewirken und damit ebenfalls zu einer kontinuierlich fortschreitenden
Entwicklung beitragen. Es ist nicht anzunehmen, das sprunghafte Nachfragesteigerungen, bei-
spielsweise durch viele gleichzeitig zum Bau anstehende Projekte, durch eine ebenso sprung-
hafte Ausweitung der Fertigungsfahigkeiten befriedigt werden konnten.

1.3.2.3 Genehmigungsverfahren und technische Projektentwicklung

Fiir die Errichtung und den Betrieb eines Offshore-Windparks ist eine Genehmigung erfor-
derlich. Zustindige Genehmigungsbehorde fiir Projekte, die seewérts der Begrenzung des
deutschen Kiistenmeeres in der sog. AusschlieBlichen Wirtschaftszone (AWZ) geplant sind,
ist das Bundesamt fiir Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) in Hamburg. Im Kiisten nahen
Bereich, innerhalb der 12 Seemeilen(sm)-Zone, ist die Genehmigung durch die Behorden des
jeweiligen Bundeslandes einzuholen.

1.3.2.3.1 Genehmigungsverfahren fiir Projekte in der AWZ

Fiir Windparks in der AWZ ist eine Genehmigung gemill Seeanlagen-Verordnung (SeeAnlV)
erforderlich. Nach den Bestimmungen der SeeAnlV ist die Genehmigung zu erteilen, wenn
keine Versagensgriinde vorliegen. Gemdll SeeAnlV stellen die Beeintrachtigung der Sicher-
heit und Leichtigkeit des Verkehrs und die Gefiahrdung der Meeresumwelt entsprechende
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Versagensgriinde dar. Die vom BSH erteilte Genehmigung umfasst die Errichtung, den Be-
trieb und die wesentliche Anderung der Anlagen oder ihres Betriebes [SeeAnlV (1997)].

Das Genehmigungsverfahren nach der aktuellen SeeAnlV basiert auf dem ,,Prioritétsprinzip®,
wonach zuerst iiber denjenigen Antrag entschieden wird, der auch zuerst die Voraussetzungen
fiir eine Genehmigung erfiillt.

Nach dem formalen Einreichen der Antragsunterlagen beim BSH erfolgt nach einer Vorpri-
fung die Beteiligung der ,, Trager 6ffentlicher Belange* und die 6ffentliche Auslegung der An-
tragsunterlagen. Der Vorhabentrager hat die erforderlichen Unterlagen zu erstellen, die im
Rahmen einer Antragskonferenz gemeinsam mit den wichtigsten Beteiligten abgestimmt wer-
den. Vom BSH wurde hierzu ein ,,Standarduntersuchungskonzept® entwickelt, bei dem die
Risikoanalyse (Schiffssicherheit) sowie die Umweltvertriglichkeitsstudie (UVS) von zentraler
Bedeutung sind.

Fiir die Durchfiihrung der Umweltvertrdglichkeitspriifung im Bereich des Planungsgebiets
sind zwei Untersuchungsjahre vorgesehen. Nach Vorlage von Risikoanalyse und UVS werden
die hierzu eingereichten Stellungnahmen im Rahmen eines Erorterungstermins behandelt.

Das Verfahren wird mit der Erteilung der Genehmigung durch das BSH unter (projektspezifi-
schen) Auflagen und mit der Zustimmung der Wasser- und Schifffahrtsdirektion (WSD) ab-
geschlossen. Die erteilte Genehmigung erlischt, wenn nicht innerhalb von 30 Monaten nach
Genehmigung mit den Bauarbeiten fiir die Installation der Anlagen begonnen wurde. Die Ge-
nehmigung wird auf 25 Jahre befristet.

Genehmigungsfihig sind nach Aussagen des BSH derzeit nur Pilotphasen mit max. 80 WEA.
Fiir die bei vielen Projekten vorgesehenen Ausbaupline ist ein neues Genehmigungsverfahren
erforderlich. Dabei kommt den Erfahrungen, die durch den Betrieb der Pilotphase gewonnen
werden (Auswirkungen auf die Meeresumwelt u.4.), eine besondere Bedeutung zu.

Auf Basis der vorliegenden Erfahrungen ist derzeit nach dem Einreichen von UVS und Risi-
koanalyse mit einem Zeitraum von etwa 12 Monaten bis zur Erteilung der Genehmigung
durch das BSH zu rechnen. Vom Beginn der Untersuchungen am Standort bis zur Erteilung
der Baugenehmigung werden somit etwa drei Jahre vergehen.

1.3.2.3.2 Genehmigungsverfahren fiir Projekte in der 12 sm-Zone

Offshore-Windparks in der 12-Seemeilenzone sind raumbedeutsame Vorhaben, fiir die ein
Raumordnungsverfahren (ROV) nach den jeweiligen landesspezifischen Bestimmungen
durchzufiihren ist.

Das ROV weist in wichtigen Punkten Parallelen zum BSH-Genehmigungsverfahren auf.
Auch beim ROV findet zunéchst eine Antragskonferenz statt, um die vom Vorhabentriger zu
erstellenden Unterlagen fiir das geplante Bauvorhaben abzustimmen. Von zentraler Bedeu-
tung sind dabei eine Raumvertriglichkeitsstudie sowie eine Umweltvertriglichkeitsstudie. Im
Rahmen des ROV haben die Verfahrensbeteiligten die Gelegenheit zur Stellungnahme, zudem
finden eine Anhdrung der Offentlichkeit sowie ein Erdrterungstermin statt. Der Abschluss des
ROV erfolgt durch die sog. Landesplanerische Feststellung.
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Im Anschluss an das ROV folgt das eigentliche Baugenehmigungsverfahren nach dem Bun-
desimmissionsschutzgesetz (BImSchG). Im Rahmen des BImSchG-Verfahrens sind u.a. um-
fangreiche Baugrunduntersuchungen erforderlich, um den Nachweis der Standsicherheit der
Anlagen zu erbringen.

1.3.2.3.3 Genehmigung der Kabeltrasse zur Netzanbindung

Die Erteilung der Baugenehmigung durch das BSH bzw. die zustindigen Landesbehorden ist
zwar ein wichtiger Bestandteil aber nicht alleine ausschlaggebend fiir den Bau. Benotigt wird
noch die Genehmigung fiir die Kabeltrasse zur Netzanbindung des Offshore-Windparks. Hier
bestehen in der Regel verschiedene behordliche Zusténdigkeiten auf See und im kiistennahen
Bereich, deshalb sind zumeist auch mehrere Genehmigungen fiir die jeweiligen Teilabschnitte
der Kabeltrasse erforderlich.

In diesem Zusammenhang ist zu berilicksichtigen, dass eine iibergeordnete Koordination der
Trassenplanungen fiir verschiedene Windparkprojekte im betreffenden Seegebiet notig ist, um
die Zahl der insgesamt erforderlichen Kabeltrassen fiir die Offshore-Windenergienutzung ge-
ring zu halten. Dabei ist u.a. zu beachten, dass zumeist eine Querung der 6kologisch hoch
sensiblen Nationalparkgebiete im Kiistenbereich (Wattenmeer in der Nordsee und Bodden-
landschaften in der Ostsee) unvermeidlich ist.

Zu beachten ist schlieBlich auch, dass die Zusage fiir eine Einspeisemdglichkeit durch den zu-
stindigen Netzbetreiber erst erteilt wird, wenn alle erforderlichen Genehmigungen (fiir den
Windpark und alle Kabeltrassenabschnitte) vorliegen. Es ist deshalb nicht auszuschliefen,
dass aufgrund von zeitlichen Verzogerungen im Genehmigungsverfahren eine Netzeinspei-
semoglichkeit am urspriinglich geplanten Anschlusspunkt nicht mehr gegeben ist, so dass die
Planung und Genehmigung einer neuen Trasse erforderlich wird.

Insbesondere wegen der betroffenen Naturschutzbelange kann es zu zeitraubenden Verfahren
bzw. auch zu gerichtlichen Auseinandersetzungen kommen, die jegliche zeitliche Planung in
Frage stellen. Zudem bestehen weitere Konfliktpotenziale im kiistennahen Bereich, wie z.B.
reale oder befiirchtete Akzeptanzprobleme in wichtigen Tourismusregionen sowie Nut-
zungskonflikte in den fiir die Kiistenfischerei genutzten Seegebieten und befiirchtete Gefahr-
dungen fiir die Schiffssicherheit. Und letztlich kann auch die Fortfithrung der Trasse bis zum
Netzeinspeisepunkt an Land zeitaufwindig werden, da viele Einzelinteressen abzukldren und
zu befriedigen sind.

Nicht zu vergessen ist der zeitliche Aufwand fiir die Sicherstellung der Projektfinanzierung,
die zwar parallel laufen kann, aber immer in engem Zusammenhang mit dem Fortschritt der
technischen Projektentwicklung zu sehen ist, die erst einige Fragen zur Wirtschaftlichkeit be-
antworten wird. Diese Zusammenhédnge konnen durchaus zu einer Verzogerung fiihren. Der
zeitliche Aufwand fiir die Zusammenstellung der Projektfinanzierung bei solchen GrofBprojek-
ten wird mit 1,5 bis 2 Jahren gesehen, so dass die oben genannten Zeitraume als Minimalgro-
Ben einzustufen sind.
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1.3.2.4 Bau der Offshore-Windparks

Bisher ist die technische Projektentwicklung nicht soweit fortgeschritten, dass der zeitliche
Ablauf des Aufbaus eines Windparks in seinen Einzelheiten vollstindig bekannt wére. Auch
ist damit letztlich nicht gekldrt, wo ein weniger aufwindig zu setzender Monopile als Funda-
ment eingesetzt werden kann und wo man um eine Tripod-Griindung nicht herumkommt. Ab-
héngig ist dies nicht nur von der Wassertiefe, sondern auch von der Beschaffenheit des Unter-
grunds. Ein aus einem Tripod bestehendes Fundament ist auf jeden Fall aufwéndiger und zeit-
intensiver herzustellen, zu transportieren und am Standort zu setzen als ein Monopile.

Damit bleibt unsicher, ob im deutschen kiistenfernen Bereich, wie er durch die AWZ gegeben
ist, Fundament und Aufbau der Windturbine in einem Jahr bewerkstelligt werden kdnnen, so
wie es beim didnischen Offshore-Windpark ,,Horns Rev* mit 80 WEA in 14-20 km Kiistenent-
fernung der Fall war, oder ob es notwendig sein wird, Fundamentbau und Errichtung der
WEA iiber zwei Jahre anzusetzen.

Mit angenommenen 120 Tagen nutzbarer Aufbauzeit wihrend der winddrmeren Sommerzeit
ist es erforderlich, die Komponenten vorzufertigen und hafennah zu lagern, um beim Aufbau
keine zusitzliche Zeit durch Onshore-Transporte zu verlieren. Dies bedeutet die Notwendig-
keit der Fertigstellung eines Grof3teils der Komponenten vor dem eigentlichen Aufbau und ei-
ne Konzentration der Seetransport- und Krankapazititen, die wiederum zu einem Engpass in
den Hifen flihren konnen. Engpédsse konnten insbesondere dann auftreten, wenn eine ,,just-in-
time“-Fertigung und Lieferung moglich sein sollte, durch die sich andererseits aber auch La-
gerflichen einsparen lassen.

Der erforderliche Zeitraum fiir den Aufbau eines kiistenfernen Windparks mit 80 WEA und
der wahrscheinlich notwendigen Verwendung eines Tripod ist daher eher liber zwei Sommer-
perioden zu sehen, zumindest fiir einen Teil der Vorhaben. Projektrealisierungen, die heute
fiir 2007 erwartet werden, kdnnten damit in einigen Féllen auch in das Jahr 2008 fallen.

1.3.2.5 Hafenkapazitiiten

Die Schnelligkeit der Installation eines Offshore-Windparks wird auch durch die verfiigbaren
Hafenkapazititen bestimmt werden. Hafenanlagen weisen bestimmte Flachenbelastbarkeiten,
Kranverfiigbarkeiten, Kaildngen und Lagerflachen auf, tiber die die WEA-Einzelteile verladen
werden miissen. Nur Teile der vorhandenen Infrastruktur werden verfiigbar gemacht werden
konnen, da die Hiafen durch ihr normales Umschlaggeschéft zumindest teilausgelastet sind.

Ohne Nachweis der real verfiigbaren Hafeninfrastruktur kann gesagt werden, dass die vor-
handenen Strukturen fiir die konzentrierte Verladung in den 120 windschwachen Tagen eines
Jahres nicht ausreichen werden, sollen bis 2020 insgesamt 20 GW Windenergieleistung auf
dem Meer installiert werden. Wird angenommen, dass diese Leistung von 2007 bis 2020 {iber
die Jahre gleichverteilt installiert wird, so ergédbe dies pro Tag 2 bis 3 WEA zum Verladen,
Transportieren und Aufstellen. Wird von einer exponentiellen Entwicklung ausgegangen, so
wird in den Schlussjahren mit einer erheblich hoheren Tagesaufstellung gerechnet werden
miissen, die einen kriftigen Ausbau der Hafenkapazititen erfordern wiirde.
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Das Verhalten der Politik zeigt, dass diese nicht bereit ist, zumindest zum jetzigen Zeitpunkt
nicht, vorab grofere Summen in ein nicht gesichertes Offshore-Zeitalter zu investieren. Grund
hierfiir ist nicht nur die z. Z. herrschende Mittelknappheit, sondern auch die Befiirchtung, eine
Investition zu tétigen, die vielleicht in dem geplanten Umfang nicht erforderlich sein konnte.
Damit steht die erforderliche Hafeninfrastruktur mit groBer Wahrscheinlichkeit nicht zeit-
gleich mit der Nachfrage zur Verfiigung, d.h., zeitliche Verzdgerungen in der Errichtung der
Offshore-Windparks sind einzukalkulieren.

1.3.2.6 Transportkapazititen

Die einzelnen Bestandteile einer Offshore-WEA miissen transportiert und vor Ort zusammen-
gesetzt werden. Dies setzt schwimmende Transport- und Krankapazitidten voraus, die im 5
MW-WEA Groflenmalstab zur Zeit nicht im erforderlichen Umfang vorhanden sein diirften,
um die geplanten 20 GW bis zum Jahr 2020 errichten zu kdnnen.

Rotorblatter erreichen mit 50 bis 60 m Lange Ausmalle, die einen langen Strallentransport
ausschlieBen, sollten sie nicht geteilt werden (nicht nur in der Lénge, sondern auch in der
Blatttiefe, die 5 m im Flanschbereich betragen kann). Eine Fertigung in Hafennéhe, auch an-
derer WEA-GroBkomponenten, scheint daher unumgénglich, wobei es sich um einen Seeha-
fen handeln sollte, da ein Binnenschiff nicht hochseegeeignet ist und deshalb im Seehafen die
Fracht umladen miisste.

Vom Autbau des 160 MW-Offshore-Windparks ,,Nysted” in Dédnemark wird berichtet, dass
der Transport und die Errichtung mit einem kombinierten Transport-Kran-Schiff vorgenom-
men wurde, auf dem 4 komplette WEA der 2,3 MW GroBe untergebracht werden konnte
[WPM (2003)]. Die durchschnittliche Errichtungszeit fiir eine WEA lag bei 8-10 Stunden
(ohne Fundamenterrichtung). Fiir Installation und Inbetriebnahme sind der selben Quelle zu
Folge im Durchschnitt 10 Tage pro WEA erforderlich.

Die heutige Situation der Transport- und Krankapazititen setzt voraus, dass sich die Verfiig-
barkeit mit der Nachfrage entwickeln muss. Eine Vorinvestition in eine ungewisse Nachfrage
ist kaum zu erwarten, weshalb die Kapazititen der Entwicklung eher hinterherhinken werden,
d.h. Verzdgerungen in der Offshore-Entwicklung konnten hierdurch auftreten. Ahnliches gilt
fiir die Errichtung hafennaher Fertigungsanlagen durch die Industrie, die diesen Schritt erst
vornehmen wird, wenn eine ausreichende Offshore-Nachfrage dies rechtfertigt.

1.3.2.7 Finanzierung von Offshore-Projekten

Einzelne Offshore-Windparks erfordern schnell Finanzierungen von mehreren hundert Milli-
onen Euro. Nach Auskunft der Banken werden als Partner nur Generaliibernehmer gesehen,
die nicht nur das erforderliche Eigenkapital (25% und mehr) sondern auch die verlangte fi-
nanzielle Sicherheit bieten kénnen. Wahrscheinlich werden diese Bedingungen im Wesentli-
chen nur Energieversorgungsunternechmen erfiillen kénnen. Aktuell 1dsst sich dieses Interesse
bereits feststellen. Der Kreis moglicher Betreiber ist dadurch eingeschrankt.

Offshore-Projekte sind wegen ihres finanziellen Umfangs nach internationalen Projektfinan-
zierungsstandards unter Beteiligung internationaler Finanzierungspartner zu strukturieren und
aufzubereiten. Technische und wirtschaftliche Machbarkeit stehen dabei in Wechselwirkung,
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so dass letztlich die technische Projektentwicklung und die Zusammenstellung der Projektfi-
nanzierung als parallele Prozesse ablaufen miissen. Bei der Strukturierung und Arrangierung
von groflen Projektfinanzierungen sind zahlreiche Spezialisten einzubeziehen, d.h. die Zu-
sammenstellung der Projektfinanzierung ist eine komplexe, eigene Aufgabe, die bis zu zwei
Jahren dauern kann. Sie ist in diesem Umfang in der Windbranche bisher nicht bekannt und
wird daher in ihrer inhaltlichen und zeitlichen Auswirkung haufig unterschétzt [OFC (2003)].

Zumindest in der Anfangsphase der Offshore-Entwicklung, in der auch noch mit einer gewis-
sen Zuriickhaltung der Finanzierer zu rechnen sein wird, kann daher die Realisierung einer
Projektfinanzierung zu einem verldngernden Faktor bei der Projektrealisierung werden. Dies
insbesondere auch deshalb, weil durch die onshore erlebte mangelnde Lebensdauer einiger
Komponenten der WEA und den daraus resultierenden finanziellen Belastungen der Projekte
wegen der erhdhten Reparaturkosten und Versicherungspramien so mancher Windpark in ei-
nen finanziellen Engpass geraten ist. Die Befiirchtungen der Banken, solche mangelnde Zu-
verlassigkeit konnte mit den neuen GroBanlagen im schwer zuginglichen Offshore-Bereich
auftreten, verschirft derzeit erheblich die zu erfiillenden Bedingungen fiir eine Finanzierung.

Werden 20.000 MW in 14 Jahren (ab 2006) jahrlich gleichverteilt errichtet und betrdgt die
durchschnittliche Grée des Windparks 400 MW, dann muss bei angenommenen zehn ver-
schiedenen Betreiberfirmen jede jeweils alle 2,8 Jahre einen Offshore-Windpark mit 400 MW
ans Netz bringen. Diese zeitliche Verteilung ist aber sehr unwahrscheinlich. Wiirden, wie vom
BMU angenommen, im Zeitraum 2010 bis 2020 insgesamt 17.000 MW mit einer jéhrlich
konstanten Rate errichtet, dann miisste jeder dieser zehn Betreiber schon alle 2,3 Jahre einen
Windpark in Betrieb nehmen. Der Aufstellthythmus wird sich also gegen Ende des Zeitraums
bis 2020 deutlich steigern. Jetzt stellt sich allerdings die Frage, ob ein solcher Generaliiber-
nehmer technisch und finanziell bereit und fahig ist, mehrere Projekte gleichzeitig durchzu-
filhren, was dann namlich erforderlich wére. Ist dies nicht der Fall (z.B. aus Kapazitits- oder
Risikoerwdgungen heraus), dann miisste mit einem langsameren Ablauf der Entwicklung ge-
rechnet werden.

1.3.2.8 Risikodeckung durch Versicherungen

Das hohe Entwicklungstempo der Technik, vor allem die sehr schnelle geometrische Vergro-
Berung der WEA, fiihrte zu iiberméBig haufigen und friithzeitigen Schiden an den WEA. Ge-
triebe, Lager, Generatoren, Rotorblitter, etc. waren davon betroffen und losten in der Folge
davon eine zunehmenden Zurilickhaltung der Versicherer aus. Mit Pramienerh6hungen und
der Einfiihrung von Revisionsklauseln wurde versucht, die finanziellen Konsequenzen fiir die
Versicherer in den Griff zu bekommen. Monitoring-Systeme zur Fritherkennung von Schiden
werden eingefiihrt und zur Bedingung niedrigerer Pridmien gemacht. Doch diese sekundiren
MalBnahmen sind nicht die Losung der Probleme sondern nur eine Zwischenlésung zur Ver-
besserung der Situation.

Die Versicherungen leiten daraus die Notwendigkeit ab, von den Herstellern nicht nur eine
ausreichende Anzahl von WEA der 5 MW-Klasse onshore zu betreiben, sondern auch eine
Weiterentwicklung sicherzustellen, d.h. aus Sicht der Versicherer ist frithestens die zweite
Generation der 5 MW-WEA geeignet fiir einen Offshore-Einsatz. Dies bedeutet, dass die
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zweite Generation vermutlich erst 1 bis 1,5 Jahre nach dem ersten Prototypen in die Erpro-
bung gehen wird, sollen Erfahrungen aus dem Betrieb des ersten Prototypen einflieen. Erst
danach wird der Betrieb mehrerer Anlagen die erforderlichen Betriebserfahrungen generieren.

Angesichts der Tatsache, dass Ende 2004 die ersten 5 MW-WEA-Prototypen der ersten Gene-
ration errichtet wurden, werden diesen dann sinnvollerweise voraussichtlich Ende 2005 die
Prototypen zweiter Generation folgen. Werden diesen dann, wie von den Versicherern ge-
wiinscht, weitere WEA zur Beschleunigung des Erfahrungsgewinns zur Seite gestellt, dann
muss fiir 10-20 WEA dieses Typs an Land mit wahrscheinlich weiteren 2 Jahren gerechnet
werden, alleine wegen der Schwierigkeiten Einzelstandorte zu akquirieren. Demnach kdnnte
mit einer aus Versicherungssicht serienreifen WEA erst frithestens Mitte 2007 gerechnet wer-
den. Hinzu kommt fiir den Kunden die Lieferzeit, da zu Beginn der Serienfertigung auch noch
mit limitierten Fertigungskapazitdten gerechnet werden muss.

Der Einsatz von 5 MW-WEA in Offshore-Windparks im Jahr 2007 ist daher eine eher opti-
mistische Annahme. Ein fritherer Zeitraum kidme nur in Betracht, wenn die Versicherer die
Forderungen herunterschrauben oder eine Selbstversicherung ins Auge gefasst wird.

1.3.2.9 Netzanschluss Onshore

Der umfangreiche Ausbau der Offshore-Windenergienutzung verlangt den Transport der E-
nergie in die Verbrauchszentren. Das heutige Netz wurde umgekehrt aufgebaut, ndmlich fiir
den Transport der Energie von den Kraftwerken in den Ballungszentren in die Flache, wie sie
charakteristisch flir den diinner besiedelten und landwirtschaftlich orientierten Kiistenbereich
ist. Das vorhandene Transportnetz ist damit fiir den erwiinschten Offshore-Ausbau ungeeignet
und muss mit entsprechenden zusétzlichen Hochstspannungsleitungen ausgebaut werden.

Unter den Gegebenheiten heutiger Gesetzgebung sind neue Uberlandleitungen nur nach ei-
nem in der Zeitdauer vollig unkalkulierbaren Genehmigungsprozess zu realisieren. Offshore-
Projekte werden jedoch nur dann in die konkrete Bauphase eintreten, wenn fiir die Energieab-
leitung ein gesicherter Termin genannt werden kann. Dies scheint unter heutigen Vorausset-
zungen nicht im ausreichenden Mal} moglich zu sein.

Solange die Politik den fiir den Transport der Windenergie notwendigen Netzausbau an Land
nicht mit einer eindeutigen Prioritdt gegeniiber dem Naturschutz ausstattet, wird der Onshore-
Netzausbau das Nadelohr der Offshore-Entwicklung sein und damit das Entwicklungstempo
entscheidend bestimmen. Fiir die Studie muss angenommen werden, dass hier relativ kurzfris-
tig eine fiir die Windenergie positive Situation geschaffen werden kann, da sonst ein zeitliches
Szenario bis zum Jahr 2020 nicht entwickelt werden kann.

1.3.2.10 Trassengenehmigung und Netzanschluss Offshore

Die Energieableitung von den Offshore-Windparks zu den Netzanschlusspunkten auf dem
Festland geht, wie bereits erwéhnt, praktisch fiir alle deutschen Projekte durch die groBrdumi-
gen kiistennahen Nationalparkgebiete Wattenmeer in der Nordsee und Boddenlandschaften in
der Ostsee. Diese Besonderheit verlangt ebenfalls eine Vorrangigkeit der Kabeltrassen gegen-
iiber den Naturschutzaspekten.
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Vorstellungen, Kabelverbindungen zu bauen, die von vielen Windparkbetreibern genutzt wer-
den, sind aus technischen Griinden (max. Ubertragungskapazitiit von Seekabeln) enge Gren-
zen gesetzt. Um eine Offshore-Windenergiekapazitit von 20 GW anzuschlieflen, sind deshalb
viele Kabeltrassen oder wenige, sehr breite zu genehmigen. Der geplante Eingriff in die Nati-
onalparkgebiete wird auf jeden Fall erheblich sein und entsprechend langwierige Genehmi-
gungsverhandlungen und Prozessrisiken nach sich ziehen. Die Frage, in welchem Zeitrahmen
die erforderlichen positiven Rahmenbedingungen fiir eine ziigige Genehmigungspraxis zu er-
reichen sind, kann nicht begriindet beantwortet werden.

Zu den Schwierigkeiten der Offshore-Trassengenehmigung kommt fiir den Projektentwickler
die Tatsache, dass nach Erreichen der Kiiste ein viele Kilometer langer Kabelanschluss bis
zum geeigneten Netzknoten genehmigt werden muss. Wie bereits erwihnt, kommt neben der
Genehmigung durch die betroffenen Gemeinden die Auseinandersetzung mit den Grund-
stiickseigentiimern hinzu. Gerade diese Einzelverhandlungen konnen sich iiber Jahre hinweg
ziehen, bis es zu einer Losung kommt.

Wie das erste vom BSH genehmigte Offshore-Projekt ,,Borkum West™ zeigt, konnen zwi-
schen Genehmigung des Windparks bzw. der Kabeltrasse und dem Abschluss der Einzelver-
handlungen mit allen Betroffenen Jahre liegen. Gerade in der Anfangsphase der Offshore-
Entwicklung kann es daher zu erheblichen Verzogerungen gegeniiber der urspriinglichen Pla-
nung kommen.

Erst die entstehenden Schwierigkeiten der "Pioniere" werden die Politik bei anhaltendem
Wohlwollen gegeniiber der Offshore-Technologie veranlassen, entsprechende regulierende
MafBnahmen zur Beschleunigung der Genehmigungen zu beschlief3en.

1.3.2.11 Kabelproduktionskapazititen

Aufgrund der sehr langen Kabeltrassen (z.T. deutlich mehr als 100 km Lénge), die fiir die
Netzanbindung der im deutschen Kiistenbereich geplanten Offshore-Windparks bendtigt wer-
den, bekommt die Verfiigbarkeit der erforderlichen Hochspannungsseekabel eine grof3e Be-
deutung. Die bisher bestehenden Fertigungskapazititen miissen wesentlich gesteigert werden,
um den Bedarf fiir die Realisierung der geplanten Offshore-Windparks decken zu konnen.

Nach Darstellung des Kabelherstellers Nexans ist es fiir das Unternehmen moglich, bis 2007
Kabelkapazititen mit einer Linge von 500-1.000 km zu produzieren und zu liefern. Hierzu
muss die Produktion jedoch deutlich erhoht werden (zum Vergleich: derzeit werden jdhrlich
bis zu 150 km Kabel (nur AC) geliefert). Nexans hat aktuell nach eigenen Angaben weltweit
Zugriff auf 3 Kabelverlegeschiffe, je nach Kabel konnen Lingen von 60-120 km per Schiff
transportiert werden. Nach Auskunft von Nexans ist es moglich, Kabel auf hoher See mitein-
ander zu verbinden.

Anmerkung: Im Rahmen dieser Untersuchung wurden weitere Anfragen an verschiedene Ka-
belhersteller zur Klarung der Produktionskapazititen fiir die deutschen Offshore-Windpark-
planungen gerichtet. Konkrete Angaben zu den Moglichkeiten und Grenzen der Produktion
und Lieferung von Seekabeln wurden von den Kabelherstellern jedoch nicht gemacht.
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1.3.2.12 Einfluss der Novellierung des EEG

Die Regelungen fiir die Offshore-Windenergienutzung in der am 01.08.2004 in Kraft getrete-
nen Neufassung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes [EEG-Novelle (2004)] sind insgesamt als
Verbesserung gegeniiber den bisherigen Bestimmungen zu bewerten. Der Gesetzgeber unter-
streicht damit das politische Bekenntnis zur Nutzung der Offshore-Windenergie als wichtiges
Element in einem zukiinftigen Energieversorgungssystem, das auf den verstirkten Ausbau re-
generativer Energien setzt.

Fiir Offshore-Windparks gilt gemidll EEG-Novelle eine hohere Anfangsvergiitung (9,10 statt
8,70 Cent/kWh im Jahr 2004) und Endvergiitung (6,19 statt 5,50 Cent/kWh im Jahr 2004).
Die jahrlich fiir Neuanlagen vorgesehene Degression der Vergiitungssidtze um 2% beginnt
gemil EEG-Novelle fiir Offshore-Projekte erst ab 2008. Die Zahlung der erh6hten Vergiitung
erfolgt fiir zwolf Jahre (EEG 2000: fiir neun Jahre), und die Bestimmungen sollen fiir die In-
betriebnahme bis Ende 2010 gelten (EEG 2000: Ende 2006). Bei grofler Kiistenentfernung
und Wassertiefe ist eine Verldngerung des Zeitraums der hohen Vergiitung vorgesehen.

Neben deutlichen Verbesserungen in vielen Bereichen, sind einige Punkte in der EEG-
Novelle durchaus kritisch zu bewerten im Hinblick auf die Realisierung der Projekte.

Gelingt es dem Vorhabentriger im Rahmen des aufwindigen Planungs- und Genehmi-
gungsverfahren etwa nicht, den Offshore-Windpark vor dem 1.1.2011 in Betrieb zu nehmen,
wird fiir den erzeugten Strom lediglich noch eine Vergiitung von 5,71 Cent pro kWh gezahlt
(statt 8,57 Cent/kWh iiber zwolf Jahre fiir Projekte, die noch in 2010 in Betrieb gehen). Es ist
aus heutiger Sicht fraglich, ob Vorhaben, die erst nach 2010 den Betrieb aufnehmen konnen,
wirtschaftlich zu betreiben sind. Zu kldren ist in diesem Zusammenhang auch, wie bei Projek-
ten verfahren wird, die im Vorjahr begonnen wurden, aber zwei Jahre bendtigen um alle An-
lagen aufzustellen. Erhalten sie die erhohte Vergiitung wie im Jahr 2010 oder erhélt der ganze
Windpark die niedrige Vergiitung des Jahres 2011?

Der Bau und die Inbetriebnahme der geplanten Offshore-Windparks wird auf einen relativ
engen Zeitraum eingegrenzt. Wie oben dargestellt, miissen die Projekte aus wirtschaftlichen
Griinden bis Ende 2010 in Betrieb sein. Andererseits ist realistischerweise davon auszugehen,
dass die Realisierung der heute geplanten Offshore-Windparks nicht vor 2007 erfolgen wird,
da zunéchst alle erforderlichen Genehmigungen einzuholen sind, die einzusetzende Anlagen-
technik zuverldssig als ,,Serienprodukt® verfligbar und auch die Finanzierung des Vorhabens
gesichert sein muss. In einem Zeitraum von nur 3-4 Jahren (2007-2010) miissen somit prak-
tisch alle derzeit geplanten Offshore-Planungen (mit mehreren Hundert Windenergieanlagen)
umgesetzt werden. Es ist zumindest fraglich, ob dies nicht zu Kapazititsengpéssen (Fertigung,
Transport, Verladung und Montage) fithren wird, wenn eine entsprechende Regelung Bestand
behiilt.

Die Absenkungen der Offshore-Vergiitung — jahrliche Reduzierung ab 2008 und Vergiitung
mit dem Basissatz ab 2011 — werden damit begriindet, dass zu diesem Zeitpunkt bereits genii-
gend Erfahrung vorliegt, um durch die Vergiitungssenkung die dann moglichen Gewinne zu
reduzieren. Aufgrund der zu erwartenden verzdgerten Entwicklung des Offshore-Ausbaus ist
es fraglich, ob diese MaBBnahmen sachlich dann schon gerechtfertigt sind.
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Die EEG-Novelle sieht auch vor, dass das Gesetz nicht fiir WEA gilt, die nach dem 1. Januar
2005 genehmigt worden sind, wenn die Anlagen in einem (ausgewiesenen oder als solches
benannten) Meeresschutzgebiet liegen (siche hierzu Kap. 1.3.2.13).

1.3.2.13 Meeresschutzgebiete

Das Bundesamt fiir Naturschutz (BfN) hat im Juni 2003 die sog. ,,NATURA 2000°“-Schutz-
gebietsvorschldge nach der Fauna-Flora-Habitat-(FFH)-Richtlinie und nach der EU-Vogel-
schutzrichtlinie fiir Bereiche in der Nordsee und in Ostsee verdffentlicht [BfN (2003]. Vor der
endgiiltigen Ausweisung als Meeresschutzgebiet ist jedoch noch ein umfangreicher Abstim-
mungsprozess mit anderen Behdrden und eine Offentlichkeitsbeteiligung vorgesehen.

Welche Konsequenzen sich aus der Ausweisung eines Meeresschutzgebietes (FFH-Gebiet
und Special Protected Area(SPA)-Gebiet (EU-Vogelschutzgebiet)) ergeben, ist nicht klar und
z.B. auch unter Umwelt- und Naturschutzverbdnden umstritten. So spricht sich der Natur-
schutzbund Deutschland (NABU) fiir einen vollstindigen Verzicht auf Windenergieanlagen in
Meeresschutzgebieten aus. Die Umweltschutzorganisation Greenpeace verweist dagegen auf
die europdische Rechtssprechung, wonach ein Prozent der Schutzgebietsfliche wirtschaftlich
genutzt werden kann (siehe hierzu [Neue Energie (2003b)]).

Der Streit um die vom BSH erteilte Genehmigung gemil3 SeeAnlV fiir den Offshore-Wind-
park ,,Butendiek®, der in einem FFH- und SPA-Vorschlagsgebiet liegt, macht jedoch bereits
deutlich, dass langwierige rechtliche Auseinandersetzungen absehbar sind: Die Naturschutz-
verbdnde BUND und NABU haben gegen die Butendiek-Genehmigung beim Verwaltungs-
gericht Hamburg Klage erhoben, der NABU hat dariiber hinaus eine Beschwerde bei der EU-
Kommission eingereicht.

Hinzuweisen ist in diesem Zusammenhang auch auf die am 01.08.2004 in Kraft getretene
Neufassung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes [EEG-Novelle (2004)]. Diese sieht vor, dass
das Gesetz keine Anwendung findet fiir WEA, die nach dem 1. Januar 2005 genehmigt wor-
den sind, wenn die Anlagen in einem (ausgewiesenen oder als solches benannten) Meeres-
schutzgebiet liegen. Vor dem Hintergrund dieser Bestimmung erscheint es sehr fraglich, ob
die betroffenen Projektplanungen realisierungsfahig sind.

Mit Stand vom Friihjahr 2004 sind folgende Planungen fiir Offshore-Windparks von den Ge-
bietsvorschldgen flir Meeresschutzgebiete betroffen:

Pilotphasen: Ausbauplanung (z.T. nur Teilbereiche):

- ,Butendiek* (FFH- und SPA-Gebietsvorschlag) - ,Borkum Riffgrund West* (FFH-Gebietsvorschlag)
- ,Adlergrund” (FFH- und SPA-Gebietsvorschlag) - ,Borkum Riffgrund“ (FFH-Gebietsvorschlag)

- ,Pommersche Bucht* (SPA-Gebietsvorschlag) - ,,Nordsee-Ost* (FFH- und SPA-Gebietsvorschlag)

- ,,Uthland* (FFH- und SPA-Gebietsvorschlag) - ,Dan Tysk“ (FFH- und SPA-Gebietsvorschlag)

- ,Weifie Bank* (SPA-Gebietsvorschlag) - ,Arkona-Becken Siidost* (FFH-Gebietsvorschlag)
- ,Projekt H2-20* (FFH-Gebietsvorschlag) - ,,Ventotec Ost 2 (FFH-Gebietsvorschlag)

Demnach liegen insgesamt mindestens 638 MW an Pilotprojekten (Ostsee) und 6.323 MW
der Ausbauphase (1.400 MW in der Ostsee und 5.923 MW in der Nordsee) in Bereichen, die
als Meeresschutzgebiet ausgewiesen oder vorgesehen sind. Das Projekt ,,Butendiek® befindet
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sich in einem solchen Bereich, fallt aber unter den Bestandsschutz des EEG, da das Projekt
bereits eine Genehmigung besitzt und damit nicht den in der EEG-Novelle festgelegten Aus-
schlusskriterien unterliegt. Aussagen zu Folge legen die betroffenen Projektplaner ihre Pro-
jekte in diesen Gebieten auf Eis, werden aber gleichzeitig aktiv versuchen, diese Einschrin-
kung der Flichen abzuidndern. Unter heutigen Gesichtspunkten diirfen diese Projekte nicht in
das zu entwickelnde Szenario einflieBen, da dieser Prozess der Anfechtung keine vorherseh-
bare zeitliche Entwicklung erlaubt.

1.3.3 Ubersicht zu den aktuell geplanten Projekten

Zur Ermittlung von Anzahl und Lage der geplanten Projekte, zur Projektgréf3e und zum aktu-
ellen Stand des Genehmigungsverfahrens erfolgte im Rahmen dieser Untersuchung eine Ana-
lyse auf Grundlage der vorliegenden Antragsunterlagen des Bundesamtes fiir Seeschifffahrt
und Hydrographie (BSH) fiir Projekte in der AusschlieBlichen Wirtschaftszone (AWZ), In-
formationen zu Projektplanungen innerhalb der 12 Seemeilen-Zone sowie weitergehenden
Recherchen bei den beteiligten Planungsbiiros.

Generell ist hier festzustellen, dass eine technische Projektentwicklung, die iiber den genauen
Ablauf des Baus und vor allem zur Bestimmung der Wirtschaftlichkeit eines Offshore-
Windparks notwendig ist, zum Zeitpunkt der Berichterstellung von keinem der Projektent-
wickler in vollem Umfang durchgefiihrt wurde. Es sind deshalb derzeit weder fiir die Banken
die Finanzierungsvoraussetzungen gegeben, noch fiir den Projektierer die genauen Anforde-
rungen des Baus bekannt.

1.3.3.1 Projekte in der 12 sm-Zone

Der kiistennahe Bereich bietet aufgrund der kurzen Entfernungen zu den Standorten und we-
gen der geringen Wassertiefen aus technischer und wirtschaftlicher Sicht grundsétzlich sehr
glinstige Voraussetzungen fiir die Realisierung von Offshore-Windparks.

Es ist dennoch davon auszugehen, dass innerhalb der 12 sm-Zone vor den deutschen Kiisten
nur einige wenige Offshore-Windparks mit einer begrenzten Projektgrofle realisiert werden.
Hintergrund dafiir ist die Tatsache, dass im kiistennahen Bereich von Nord- und Ostsee, wie
bereits erwéhnt, zahlreiche Nutzungskonflikte bestehen, die der Genehmigungsfahigkeit und
der Akzeptanz der Projekte entgegenstehen.

In Abbildung 1-7 und in Tabelle 1-7 (s.u.) sind die in der 12-sm-Zone geplanten Offshore-
Windparks dargestellt.

1.3.3.1.1 Niedersachsen

Das Land Niedersachsen plant innerhalb der 12-sm-Zone die Ausweisung von Eignungs-
gebieten fiir die Offshore-Windenergienutzung im Landes-Raumordnungsprogramm. Dabei
zeichnet sich nach aktuellem Sachstand ab, dass lediglich die Bereiche ,,Borkum Riffgat* und
»Nordergriinde* fiir entsprechende Gebietsausweisungen in Frage kommen.

Dementsprechend ist derzeit nur fiir die bereits fortgeschrittenen Planungen der Firmen Ener-
giekontor (Projekt ,,Nordergriinde") und Enova (Projekt ,,Borkum Riffgat®) eine konkrete Re-
alisierungschance fiir Pilotvorhaben mit jeweils etwa 25-30 Windenergieanlagen zu erkennen.
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Als Voraussetzung fiir die Genehmigungsfahigkeit ist der Nachweis zu erbringen, dass die
geplanten Vorhaben der Erprobung der Technologie fiir die AWZ dienen (Pilotcharakter).

Das ROV fiir das Projekt ,,Nordergriinde* wurde im Dezember 2003 abgeschlossen.

1.3.3.1.2 Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern
In Schleswig-Holstein und in Mecklenburg-Vorpommern ist zu erwarten, dass in der 12 sm-

Zone zunichst je ein Offshore-Windpark in der Ostsee (,,Sky 2000* und ,,Baltic I*°) als ,,Pilot-
projekt* fiir das jeweilige Bundesland realisiert werden wird.

Das ROV fiir das Projekt ,,Sky 2000 wurde im Dezember 2003 abgeschlossen, bei dem Pro-
jekt ,,Baltic I erfolgte im Herbst 2004 die Einleitung des ROV.

Es sei hier erginzend angemerkt, dass es fiir die 12 sm-Zone in Mecklenburg-Vorpommern
Uberlegungen fiir weitere Projektplanungen gibt. So ist noérdlich von Rostock ein Offshore-
Windpark mit 107 Windenergieanlagen der 3 MW-Klasse geplant. Vor der Inbetriebnahme
des Pilotprojektes ,,Baltic I ist realistischerweise jedoch nicht mit der Genehmigung bzw.
Realisierung anderer Vorhaben zu rechnen.

AbschlieBend ist darauf hinzuweisen, dass zur Erprobung der Anlagentechnik im Nearshore-
Bereich weitere Einzelanlagen geplant sind in/bei Wilhelmshaven, Emden, Rostock und
Wismar.

1.3.3.2 Projekte in der AWZ

Mit Stand vom Friihjahr 2004 sind im Bereich der AusschlieBlichen Wirtschaftszone (AWZ)
24 Offshore-Windparks in der Nordsee und sechs Projekte in der Ostsee geplant. Innerhalb
der 12 Seemeilenzone laufen die Planungen fiir vier Offshore-Projekte.

Einen Uberblick den im deutschen Kiistenbereich geplanten Offshore-Windparkplanungen
geben Abbildung 1-7 sowie die Ubersicht in Tabelle 1-7.

Fiir den Bereich der Nordsee erfolgt eine Unterteilung der Planungen in vier Regionen:
wBorkum* (ca. 40-50 km von Borkum entfernt, Wassertiefen von ca. 25-35 m)

wHelgoland“ (ca. 25-35 km von Helgoland, Wassertiefen von ca. 22-32 m)

2SIt (ca. 35-120 km von Sylt, Wassertiefen von ca. 22-35(40) m)

»Offene Nordsee“ (mehr als 80 km von Borkum entfernt, Wassertiefen von ca. 40 m)

Im Bereich der Ostsee wurde eine Aufteilung in die Regionen ,,Rostock* und ,, Riigen“ vor-
genommen.

Die Zuordnung der Projekte zu den o.g. Regionen erfolgt im Bereich der Ostsee in Orientie-
rung an den geplanten Netzanschluss der Offshore-Windparks in Bentwisch (Region Rostock)
bzw. Lubmin (Region Riigen).

Fiir den Bereich der Nordsee wurde eine Unterteilung nach rein geografischen Gesichtspunk-
ten vorgenommen. Hier ist eine sinnvolle Zuordnung der Projekte nach den geplanten Netz-
anbindungspunkten an Land derzeit nicht moglich. Ergdnzend sei in diesem Zusammenhang
jedoch angemerkt, dass im Rahmen des sog. ,,Round Table Schleswig-Holstein* eine koordi-
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nierte Kabeltrassenfiihrung fiir einen GroBteil der Projekte in den Regionen Sylt (,,Nordlicher
Grund* und ,,Sandbank 24‘) und Helgoland (,,Amrumbank West*“ und ,,Nordsee Ost*) zum
Netzanschlusspunkt Brunsbiittel angestrebt wird.

Die vorliegenden Planungen fiir die Offshore-Windenergienutzung in der Nord- und Ostsee
im deutschen Kiistenbereich umfassen im Endausbau mehr als 41.000 MW. Der GroBteil da-
von (ca. 37.000 MW) ist in der Nordsee geplant, nur rund 4.500 MW in der Ostsee (siche
Tabelle 1-7).

Im AWZ-Bereich wurde vom BSH bisher (Stand: Juni 2004) fiir folgende sechs Offshore-
Windparks in der Nordsee die Genehmigung fiir die Errichtung und den Betrieb des geplanten
Vorhabens erteilt:

“Borkum West”, BSH-Genehmigung vom 09.11.2001
“Butendiek”, BSH-Genehmigung vom 18.12.2002

“Borkum Riffgrund”, BSH-Genehmigung vom 25.02.2004
“Borkum Riffgrund West”, BSH-Genehmigung vom 25.02.2004
“Nordsee Ost”, BSH-Genehmigung vom 09.06.2004
“Amrumbank West”, BSH-Genehmigung vom 09.06.2004

Erginzende Anmerkungen:

Am 23.08.2004 wurde vom BSH auch fiir das in der Nordsee geplante Projekt ,,Sandbank 24
die Genehmigung gemdl} SeeAnlV erteilt.

Im Friihjahr 2004 wurde beim BSH ein weiterer Antrag gemif3 SeeAnlV fiir einen Offshore-
Windpark eingereicht, der in Tabelle 1-7 nicht aufgefiihrt ist. Das geplante Vorhaben umfasst
80 WEA der 3-5 MW-Klasse in der Pilotphase und insgesamt 320 WEA im Endausbau. Der
beantragte Offshore-Windpark ist in einem Bereich in der AWZ in der Region ,,Offene Nord-
see” geplant, fiir den bereits anderweitige Planungen fiir einen Offshore-Windpark bestehen,
die in Tabelle 1-7 enthalten sind. Es ist somit davon auszugehen, dass nur eines der beiden
Projekte (bzw. zwei regional angepasste kleinere Projekte) an dem geplanten Standort zu rea-
lisieren ist.

Allgemein ist darauf hinzuweisen, dass sich im Zuge der Genehmigungsverfahren verbreitet
Anderungen im Detail gegeniiber den bestehenden Planungen ergeben (z.B. Lage und Grofe
des Standorts, Anlagenaufstellung, Leistung und Anzahl der geplanten WEA u.a.), sodass
auch die Angaben in Tabelle 1-7 entsprechenden Anpassungen unterliegen.



Analyse des Planungs- und Genehmigungsstandes, der Technikentwicklung und der Infrastruktur

38

Abbildung 1-7:

Ubersicht zur Lage der im deutschen Kiistenbereich von Nord- und

Ostsee geplanten Offshore-Windparks (Projekte, fiir die bereits eine
Antragskonferenz beim BSH durchgefiihrt wurde — Stand: Juni 2004)

Bereich Nordsee

Quelle: Karte des Bundesamtes fiir Seeschifffahrt und Hydrographie (www.bsh.de);
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Tabelle 1-7:

reich (Stand: Juni 2004)

Ubersicht zu den Offshore-Windparkplanungen im deutschen Kiistenbe-

m Pilotphase | Endausbau | WEA| Wassertiefe Kiistenentfernung
MW MW MW

Region Borkum
Borkum West 60 1.040 5 30m 45 km nordwestl. v. Borkum
Borkum Riffgrund West 280 1.603 3,6 30-35m 50 km nordwestl. von Borkum
Borkum Riffgrund 250 650 3,6 23-29 m 38 km noérdlich von Borkum
Northsea Windpower 225 1.250 5 26-34 m |39 km ndérdlich von Juist
Nordergriinde 125 125 5 5-18 m 20 km nordlich von Wilhelmshaven
Borkum Riffgat 198 198 4,5 16-24 m |15 km nordwestlich von Borkum
Gode Wind 400 800 5 16-24 m |30 km nérdlich von Wangerooge
Summe Region Borkum 1.538 5.666
Nordsee Ost 400 850 5 ca.22m |30 km nordlich von Helgoland
Amrumbank West 400 400 5 21-25m |35 km ndrdlich von Helgoland
Meerwind 250 1.050 3,6 22-32'm 22 km nordwestlich von Helgoland
Summe Helgoland 1.050 2.300
Region Sylt
Butendiek 240 240 3 16-22 m |35 km westlich von Sylt
Sandbank 24 360 4.665 3 23-35m 100 km westlich von Sylt
Dan Tysk 400 800 5 23-31m |69 km nordwestlich von Sylt
Nordlicher Grund 365 2.195 4,2 | 25-35 (40)m [100 km (nord-)westlich von Sylt
Uthland™* Planung ruht 5 24-27 m |49 km westlich von Sylt
WeilRe Bank™* Planung ruht 5 28-35m |60 km westlich von Sylt
WeilRe Bank 2010** Planung ruht 5 k.A. k.A.
Summe Sylt 1.365 | 7.900
Region Offene Nordsee
Globaltech | 360 1.440 4,5 ca.40m |ca. 100 km nérdlich von Borkum
Hochseewindpark Nordsee 536 2.286 4,5 ca.40 m |80 km nordlich von Borkum
Hochseewindpark He dreiht 536 536 4,5 ca. 40 m |80 km noérdlich von Borkum
Forseti** 0 10.000 5-7 ca.40m |>100 km nérdlich von Borkum
TGB North** 800 2.500 5 ca.40 m |100 km nérdlich von Borkum
Ventotec Nord [** 0 600 5 ca.40 m |>100 km ndrdlich von Borkum
Ventotec Nord II** 0 600 5 ca.40 m |>100 km nérdlich von Borkum
Jules Verne** 0 3.000 5 ca.40 m |>100 km nérdlich von Borkum
H2-20** H ,-Produktion 5 40-60 m  |250 km nérdlich von Norderney
Summe Offene Nordsee 2.232 20.962

e Nordsee gesa 6.18 6.828
O Pilotphase | Endausbau | WEA | Wassertiefe Kiistenentfernung

MW MW MW

Region Rostock
Sky 2000 175 175 3 20m 10-13 km suiddstlich von Fehmarn
Baltic | 51 51 3 17-18 14-19 km vom Festland
Kriegers Flak 385 385 3-5 20-45m |32 km nordwestlich von Rigen
Beltsee** 400 400 5 25-26 m |20 km 6stlich von Fehmarn
Summe Rostock 1.011 1.011
Region Riigen
Arkona-Becken Siidost 400 1.005 5 24-28 (40)m |34 km norddstlich von Riigen
Ventotec Ost || 150 750 3 23-36 m |29 km norddstlich von Riigen
Adlergrund 288 688 3,6 10-20 m |40 km nordéstlich von Rugen
Pommersche Bucht 350 1.000 5 12-20 m |42 km 6stlich von Rigen
Summe Riigen 1.188 3.443 vom BSH genehmigt

e Ostsee gesa 99 4.454 UVS/Risikoanalyse eingereicht

bisher nur BSH-Antragskonferenz
** bisher ohne BSH-Antragskonferenz

Summe Nordsee und Ostsee 8.384 41.282 Projekt in der 12 Seemeilenzone

39
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2 Aufbau der Szenarien
2.1 DEWI-Szenario

2.1.1 Prognose des Windenergieausbaus an Land durch Nutzung zusitzlicher
Standorte

Im Rahmen der Untersuchung erfolgte eine umfassende Erhebung zu den ausgewiesenen Eig-

nungsfldchen in den Landkreisen und Planungsregionen in Deutschland (siehe Kap. 1.1.1.2).

Die Prognose des Windenergieausbaus an Land durch Nutzung zusitzlicher Standorte wird

auf Grundlage der fiir die einzelnen Regionen ermittelten Flichenpotenziale erstellt.

Die auf den fiir die Windenergienutzung ausgewiesenen Flichen installierbare Leistung wird
auf Basis eines mittleren Flichenbedarfs von 7 Hektar pro Megawatt installierte Windenergie-
leistung bestimmt. Unter Beriicksichtigung des WEA-Bestands zum Jahresende 2003 Iésst
sich somit das zusétzlich in den Regionen in Eignungsgebieten verbleibende Restpotenzial
ermitteln. Ergidnzend verfiigbare konkrete Informationen von Planungsbehdrden/EVUs wer-
den dabei beriicksichigt.

Das ermittelte (Flichen-)Potenzial fiir die Windenergienutzung wird fiir das hier betrachtete
Szenario pauschal um 20% reduziert, bereits bekannte konkrete Planungen werden dabei je-
doch gesondert berticksichtigt. Die Reduktion des Potenzials um 20% wird vorgenommen, um
den verschiedenen einschrinkenden Einfliissen Rechnung zu tragen, die einer vollstindigen
Nutzung der verfiigbaren Eignungsfldchen entgegenstehen.

Zu nennen sind hier folgende Rahmenbedingungen:

e die fortlaufende Degression der Einspeisevergiitung um jahrlich 2% fiir neu installierte WEA gemaf
Neufassung des EEG [EEG-Novelle (2004)]

e die Verschirfung der Abstandsregelungen fiir Windenergieprojekte in einigen Bundeslédndern

e die Planungsunsicherheit durch noch in der Entwurfsphase befindliche Flichenausweisungen sowie
sonstige Einfliisse (z.B. lokale Akzeptanzprobleme).

Die Verteilung des ermittelten Ausbaupotenzials erfolgt liber einen Zeitraum, der sich an der
bisherigen Entwicklung des Windenergieausbaus in der Region (bzw. in dem jeweiligen Bun-
desland) orientiert. Fiir den Verlauf der Gesamtentwicklung der Windenergienutzung in
Deutschland in den néchsten vier Jahren werden zudem die Ergebnisse der im Friihjahr 2004
vom DEWTI erstellten Studie fiir die Hamburg Messe und Congress GmbH zur Fachmesse
»WindEnergy 2004 [DEWI (2004a)] beriicksichtigt (siche hierzu auch Kap. 2.3.1).

Es sei an dieser Stelle nochmals angemerkt, dass geringfiigige Umstimmigkeiten durch Unge-
nauigkeiten in der Datenerhebung begriindet sind und dass die Entwicklung in den Stadtstaa-
ten Bremen und Hamburg wegen der untergeordneten Bedeutung fiir die Gesamtbetrachtung
nicht im Detail dargestellt wird.

Fiir eine netzknotenscharfe Zuordnung der erwarteten Windenergieentwicklung (Onshore und
Repowering) erfolgt im Rahmen dieser Prognose eine detaillierte Betrachtung zum Windener-
gieausbau in den Regionen. Im vorliegenden Bericht wird von einer Veroffentlichung dieser
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regionalspezifischen Daten abgesehen. In Kap. 2.2.1 wird jedoch fiir die einzelnen Bundes-
lander die Prognose zur kiinftigen Windenergieentwicklung dargestellt.

2.1.2 Prognose des Windenergiezuwachses durch Repoweringmafinahmen

Vor dem Hintergrund der in Kapitel 1.1.2 dargestellten Situation zum Altbestand der Wind-
energieanlagen werden fiir die Prognose des Repowering-Potenzials im Rahmen dieser Unter-
suchung folgende Annahmen getroffen:

Es erfolgt eine Unterteilung in WEA, die vor 1998 in Betrieb genommen wurden und Anla-
gen, die nach 1998 neu installiert wurden. Hintergrund dafiir ist die Tatsache, dass erst durch
die Anderung des Baugesetzbuches 1998 eine Planungssicherheit fiir die Nutzung des Anla-
genstandorts geschaffen wurde (sieche Kap. 1.1.2.2). Anlagen, die vor In-Kraft-Treten der
BauGB-Novelle errichtet wurden, kommen deshalb in vielen Fillen nicht fiir das Repowering
in Betracht, da sie aullerhalb von ausgewiesenen Eignungsfldachen stehen.

Fir WEA, die vor 1998 errichtet wurden, wird angenommen, dass 1/3 des Bestands “repo-
wert” wird und zwar je zur Halfte nach 12 und nach 15 Jahren. Dabei wird davon ausgegan-
gen, dass im Mittel eine Verdreifachung der Leistung erreicht wird, die aus dem Ersatz klei-
nerer WEA mit einer fiir das Repowering giinstigen Anlagenkonfiguration resultiert. Der Rest
des Altbestands wird nicht gesondert beriicksichtigt, in der Annahme, dass die nicht ersetzten
WEA vor dem Abbau ldnger als 20 Jahre betrieben werden und teilweise ggf. ein Repowering
ohne Leistungszuwachs erfolgt.

Fiir WEA, die ab 1998 errichtet wurden, wird angenommen, dass simtliche Anlagen “repo-
wert” werden und zwar je 1/3 des Bestands nach 12, 15 und 20 Jahren. Hintergrund fiir diesen
Ansatz ist die Annahme, dass das Repowering erwogen wird nach Ablauf des Finanzierungs-
zeitraums (und nach Absenkung der EEG-Vergiitung), bei einem zu erwartendem Anstieg des
Reparaturbedarfs nach langer Betriebszeit sowie nach Ablauf der vorgesehenen Betriebsdau-
er. Zur Abschétzung des durch das Repowering erreichten Leistungszuwachses wird bertick-
sichtigt, dass durch die Installation groBerer WEA eine optimierte Flichennutzung erreicht
wird. Es wird deshalb ein verringerter Fldchenbedarf von 5 ha/MW (gegeniiber 7 ha/MW,
s.0.) fiir alle Repowering-WEA angenommen. Aus diesem Ansatz ergibt sich im Mittel ein
Leistungszuwachs um 40%, d.h. 1 MW installierte Leistung wird durch 1,4 MW repowert.

Ergédnzende Anmerkungen:

Fiir die bis 1993 installierte Leistung wird vereinfachend angenommen, dass jeweils ein Drit-
tel der ermittelten Repowering-Leistung (also 1/3 des betreffenden Anlagenbestands, s.o.) auf
die Jahre 2003, 2004 und 2005 entfillt. Dabei wird fiir das 2003 erfolgte Repowering in der
vorliegenden Darstellung keine regionalspezifische Zuordnung vorgenommen, in der Ge-
samtbetrachtung der installierten Gesamtleistung ist der Repowering-Anteil jedoch enthalten.

AbschlieBend ist hier zu beachten, dass die Abschitzung mit den getroffenen Annahmen als
Mittelwert fiir simtliche betrachtete WEA tiber einen langen Zeitraum erfolgt. Betrachtet wird
der Zuwachs(!) der an Land installierten Leistung durch das Repowering (Leistung der neu er-
richteten WEA abzgl. Leistung der riickgebauten Altanlagen).
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2.1.3 Prognose des Offshore-Windenergieausbaus

Nach Einschidtzung des DEWI kann eine Offshore-Windkapazitdt von rund 20.000 MW bis
zum Jahr 2020 errichtet werden. Weitere ca. 16.500 MW, die nach derzeitigem Planungsstand
vorgesehen sind, lassen sich nach der vorliegenden Prognose erst nach 2020 realisieren.

Die Prognose erfolgt anhand einer projektspezifischen Analyse auf Basis einer internen Be-
wertung des DEWI, die im Sinne des Vertrauensschutzes fiir die laufenden Projektplanungen
jedoch nicht veroffentlicht wird. Als Kriterien zur Bewertung der Realisierbarkeit der geplan-
ten Vorhaben sind u.a. zu nennen: Stand des Genehmigungsverfahrens/der Planung, Nut-
zungskonflikte, geplanter Technologieeinsatz, Lage des Standorts (Kiistenentfernung, Was-
sertiefe). Fiir die Abschédtzung des zeitlichen Rahmens wird eine Unterteilung in verschiedene
Realisierungsschritte vorgenommen. Dabei erfolgt eine projektspezifische Bewertung in Ori-
entierung an folgenden Annahmen:

e 2 Jahre Umweltvertrdglichkeitsuntersuchung

e 1 Jahr fir die Baugenehmigung (nach Vorlage UVS, Risikoanalyse)

e 1-1,5 Jahre Trassenplanung

e 1-1,5 Jahre technische Planung

e 0,5-1,5 Jahre Finanzierung

e 1 Jahr Lieferzeit

e Bauphase (abh. von Projektgrofie)

Die Prognose geht davon aus, dass aufgrund der gegebenen Konfliktsituation im Zusammen-
hang mit der geplanten Ausweisung von Meeresschutzgebieten drei Projekte in der Nordsee
und zwei Vorhaben in der Ostsee nicht realisiert werden konnen. Dariiber hinaus wird fiir vier
weitere Projekte angenommen, dass die Realisierung der geplanten Ausbaustufen nicht bzw.
nur in deutlich begrenztem Umfang moglich ist.

Ein weiterer in der Ostsee geplanter Offshore-Windpark kann nach Einschitzung des DEWI
nicht realisiert werden, weil der geplante Standort bereits durch eine konkurrierende Planung
genutzt wird.

In den nachfolgenden Abbildungen wird die Prognose fiir die zeitliche und regionale Ent-
wicklung der Offshore-Windenergienutzung im deutschen Kiistenbereich dargestellt.
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Abbildung 2-1: Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung in der Nordsee
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Abbildung 2-2: Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung in der Ostsee
400
350 ORegion Riigen

jahrlich neu installierte Leistung in MW

B Region Rostock

2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020
Jahr

Hinweis: Die in den Sdulendiagrammen inAbbildung 2-1 und Abbildung 2-2 vermerkten Zah-

lenwerte kennzeichnen die in den jeweiligen Regionen erwartete neu installierte Leistung.
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Abbildung 2-3: Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung in der Nord- und
Ostsee
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Abbildung 2-4: Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung in der Nord- und
Ostsee (kumulierte Leistung)
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2.1.4 Gesamtprognose fiir die Windenergieentwicklung an Land und Offshore bis 2020
Als Ergebnis der vorstehenden Ausfithrungen und Darstellungen fiir den Onshore- und Oft-
shorebereich zeigen die beiden nachfolgenden Abbildungen die Gesamtprognose fiir die Ent-
wicklung der Windenergie in Deutschland an Land und Offshore bis 2020.

Abbildung 2-5: Prognose der Windenergieentwicklung in Deutschland an Land und
Offshore bis 2020 (Neuinstallation) —- DEWI-Szenario
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Abbildung 2-6: Prognose der Windenergieentwicklung in Deutschland an Land und
Offshore bis 2020 (kumulierte Leistung) — DEWI-Szenario
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Fiir die in dieser Untersuchung betrachteten Eckdaten fiir die Jahre 2007, 2010, 2015 und
2020 ergeben sich fiir das DEWI-Szenario die in der folgenden Tabelle 2-1 dargestellten Wer-
te.

Tabelle 2-1:  Prognose des Windenergieausbaus fiir die Jahre 2007, 2010, 2015 und
2020 gemill DEWI-Szenario (kumuliert, Angaben in MW)

Jahr Onshore R(;':svv;i::f Offshore Summe
2007 21.620 768 476 22.864
2010 24.540 1.503 4.382 30.426
2015 26.544 3.601 9.793 39.938
2020 26.544 7.056 20.358 53.958

2.2 Szenario auf Basis der Beschlussfassung des dena-Fachbeirats

In dem oben ausfiihrlich dargestellten DEWI-Szenario wird in allen Bundesldndern ein Fla-
chenbedarf von 7 ha/MW angenommen. Fiir das Repowering sieht das DEWI-Szenario vor,
dass der WEA-Bestand, der nach 1998 in Betrieb genommen wurde, zu je einem Drittel nach
12, 15 und 20 Jahren ersetzt wird mit einem Faktor fiir den Leistungszuwachs des Repowe-
ring von 1,4. Fiir die Prognose der Offshore-Windenergieentwicklung hat das DEWI als Gut-
achter eine unabhingige Bewertung der einzelnen Offshore-Windparkplanungen hinsichtlich
der (auch zeitlichen) Realisierbarkeit getroffen.

Der fiir die Erstellung der vorliegenden Studie eingesetzte Fachbeirat hat in seiner Sitzung am
17.03.2004 den Beschluss gefasst, dass fiir die Prognose des Windenergieausbaus in Deutsch-
land an Land und Offshore bis 2020 folgende — vom DEWI-Szenario abweichende — Annah-
men betrachtet werden sollen:

a) Onshore-Windenergie:

o Es wird ein Flichenbedarf von 7 ha/MW installierte Windenergieleistung angenommen, fiir Niedersachsen
und Brandenburg wird jedoch ein Flachenbedarf von 10 ha/MW festgelegt.

e Fiir das Repowering von WEA, die nach 1998 in Betrieb genommen wurden, wird jeweils die Hélfte des
WEA-Bestands nach 15 und 20 Jahren ersetzt mit einem Faktor fiir den Leistungszuwachs des Repowering
von 1,2.

b) Offshore-Windenergie:

e Bis 2010 wird fiir Schleswig-Holstein — in Orientierung an die Planung der Landesregierung — eine An-
schlussleistung von 640 MW in Boxlund und 1.900 MW in Brunsbiittel beriicksichigt.

e Bis 2010 wird fiir Niedersachsen — in Orientierung an die Planung der Landesregierung — eine Anschluss-
leistung von 1.928 MW beriicksichtigt.

e Bis 2007 wird im Bereich der Ostsee fiir den Netzanschlusspunkt Bentwisch (Region Rostock) eine instal-
lierte Leistung von 226 MW angenommen (Grund: ein geplantes 175 MW-Projekt wird bereits fiir 2007 be-
riicksichtigt).
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Grundsatzliche Anmerkung:

Es wird darauf hingewiesen, dass die oben aufgefiihrten Beschlussfassungen nicht durch die
DEWI-Erfahrungen gestiitzt werden und sich deshalb im entwickelten Szenario, vor allem
Offshore, nicht begriindet nachvollziehen lassen.

Zum Bereich der Offshore-Windenergieentwicklung ist grundsétzlich anzumerken, dass eine
Orientierung an bestehenden Ausbauzielen bzw. -planungen einzelner Landesregierungen
nicht in der vom DEWI zugrunde gelegten Methodik zur Bewertung der Projekte und zur Er-
stellung der Gesamtprognose enthalten ist. Aus diesem Grund kann die Entwicklung des Aus-
baus nicht mehr jahrlich dargestellt werden, sondern nur noch fiir die vereinbarten Referenz-
jahre 2007, 2010, 2015 und 2020.

2.2.1 Prognose des Windenergieausbaus an Land

Abbildung 2-7 veranschaulicht, wie sich die regionale Verteilung des verbleibenden Ausbau-
potenzials (Onshore-Neuinstallation und Repowering-Zuwachs) in den Bundesldndern fiir das
hier betrachtete Szenario ,,Beschluss dena-Fachbeirat® darstellt. Der Ende 2003 bereits er-
reichte Ausbau der Windenergie in den Regionen wird in der Darstellung beriicksichtigt.

Es sei an dieser Stelle darauf hingewiesen, dass durch die im Szenario ,,Beschluss dena-
Fachbeirat® zugrunde gelegte Annahme eines Flichenbedarfs von 10 ha/MW fiir die Bundes-
lander Niedersachsen und Brandenburg (statt einheitlich 7 ha/MW wie im DEWI-Szenario)
ein Ausbaupotenzial von mehr als 730 MW in Niedersachsen und 1.300 MW in Brandenburg
entfillt. Dariiber hinaus ist zu beachten, dass aufgrund der durch Beschluss des dena-
Fachbeirats gednderten Annahmen das Ausbaupotenzial fiir den Leistungszuwachs durch Re-
powering fiir den Betrachtungszeitraum bis 2020 um insgesamt rund 3.600 MW geringer ist
als im DEWI-Szenario (siche hierzu auch die Anmerkungen in Kap. 2.2). Dieses zusitzliche
Repowering-Potenzial entfillt jedoch nicht vollstindig, sondern wird z.T. erst nach 2020 ver-
fligbar.



Aufbau der Szenarien 48

Abbildung 2-7: Regionale Verteilung des Ausbau- und des Repowering-Potenzials fiir

die Windenergienutzung bis 2020 - Szenario ,Beschluss dena-
Fachbeirat*
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. (349 MW) Ausbaupotenzial
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Nachfolgend wird fiir die einzelnen Bundeslédnder die Prognose des Windenergicausbaus
durch Nutzung zusétzlicher Standorte und Repowering dargestellt, die sich auf Grundlage der
Beschlussfassung des dena-Fachbeirats in der Sitzung vom 17.03.04 (siche Kap. 2.2) ergibt.
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Abbildung 2-8: Prognose der Windenergieentwicklung in Schleswig-Holstein
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Abbildung 2-9: Prognose der Windenergieentwicklung in Niedersachsen
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Abbildung 2-10: Prognose der Windenergieentwicklung in Mecklenburg-Vorpommern
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Abbildung 2-11: Prognose der Windenergieentwicklung in Nordrhein-Westfalen
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Abbildung 2-12: Prognose der Windenergieentwicklung in Sachsen-Anhalt
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Abbildung 2-13: Prognose der Windenergieentwicklung in Brandenburg
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Abbildung 2-14: Prognose der Windenergieentwicklung in Rheinland-Pfalz
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Abbildung 2-15: Prognose der Windenergieentwicklung im Saarland
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Abbildung 2-16: Prognose der Windenergieentwicklung in Hessen
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Abbildung 2-17: Prognose der Windenergieentwicklung in Thiiringen
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Abbildung 2-18: Prognose der Windenergieentwicklung in Sachsen
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Abbildung 2-19: Prognose der Windenergieentwicklung in Baden-Wiirttemberg
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Abbildung 2-20: Prognose der Windenergieentwicklung in Bayern
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2.2.2 Prognose des Offshore-Windenergieausbaus

Die nachfolgende Tabelle zeigt die sich auf Grundlage der Beschlussfassung des dena-
Fachbeirats in der Sitzung vom 17.03.2004 (siche Kap. 2.2) ergebenden Anderungen in der
Prognose des Offshore-Windenergieausbaus.

Tabelle 2-2:

Modifikation des Offshore-Szenarios gemifl Beschluss des dena-Fach-

beirats
Offshore-Szenario DEWI-Prognose Beschluss dena-Fachbeirat

kumulierte Leistung in MW im Jahr 2007 | 2010 | 2015 | 2020 | 2007 | 2010 | 2015 | 2020

NORDSEE 425 | 3.371 | 8.382 | 18.647 | 425 | 4.428 | 8.382 | 18.647

Region Borkum 125 985 1.935 | 4.000 125 4.000
1.928* | 5.882*

Region Offene Nordsee 0 136 4.032 | 9.032 0 9.032

Region Helgoland* 300 1.050 | 1.050 | 1.850 300 1.850
2.500* | 2.500*

Region Sylt 0 1.200 | 1.365 | 3.765 0 3.765

OSTSEE 51 1.011 | 1.411 | 1.711 226 | 1.011 | 1.411 | 1.711

Region Rostock 51 611 1.011 | 1.011 226 611 1.011 | 1.011

Region Riigen 0 400 400 700 0 400 400 700

Summe Nord-/Ostsee 476 | 4.382 | 9.793 | 20.358| 651 | 5.439 | 9.793 [ 20.358

* Unter "Beschluss dena-Fachbeirat" fiir 2010 ist ein geplanter Offshore-Windpark in der Region Helgoland (250 MW) dem Bereich
Niedersachsen (Borkum/ Offene Nordsee) zugeordnet.
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2.2.3 Gesamtprognose fiir die Windenergieentwicklung an Land und Offshore bis 2020

In Abbildung 2-21 wird die Gesamtprognose fiir die Windenergieentwicklung an Land und
Offshore bis 2020 dargestellt, die sich auf Basis der Beschlussfassung des dena-Fachbeirats in
der Sitzung vom 17.03.2004 (siche Kap. 2.2) ergibt. Eine Darstellung der jahrlichen Entwick-
lung des Offshore-Ausbaus ist dabei nicht mdglich, da diese politischen Ansétze nicht mit den
vom DEWI angenommenen technischen/administrativen und zeitlichen Beschrankungen in
Einklang zu bringen sind.

Abbildung 2-21: Prognose der Windenergieentwicklung in Deutschland an Land und
Offshore bis 2020 (kumuliert) — Szenario ,,Beschluss dena-Fachbeirat*
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Fiir die in dieser Untersuchung betrachteten Eckdaten fiir 2007, 2010, 2015 und 2020 ergeben
sich fiir das Szenario ,,Beschluss dena-Fachbeirat“ die in Tabelle 2-3 dargestellten Werte.

Tabelle 2-3:  Prognose des Windenergieausbaus fiir die Jahre 2007, 2010, 2015 und
2020 gemif Szenario ,,Beschluss dena-Fachbeirat* (kumuliert, Angaben

in MW)

Jahr Onshore l?;zsv";i:;)g Offshore Summe
2007 21.264 504 651 22.419
2010 23.264 1.083 5.439 29.787
2015 24.386 1.799 9.793 35.978
2020 24.386 3.468 20.358 48.212
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2.3 Betrachtung weiterer aktueller Studien zur kiinftigen Nutzung der Windenergie

2.3.1 DEWI-Studie ,,WindEnergy 2004

Vom Deutschen Windenergie-Institut wurde im Frithjahr 2004 anldsslich der Fachmesse
»WindEnergy 2004 die Studie ,,Entwicklung der Windenergie in Deutschland und der Welt
bis zum Jahr 2008, 2012 und 2030 im Auftrag der Hamburg Messe und Congress GmbH er-
stellt [DEWI (2004a)].

Fiir einen Vergleich gilt es die unterschiedliche Methodik der WindEnergy 2004-Studie und
der hier vorliegenden Untersuchung zu beachten. Die in Abbildung 2-22 dargestellten Ergeb-
nisse der WindEnergy 2004-Studie basieren auf einer Umfrage in der Windenergiebranche
(WEA-Hersteller und Projektentwickler) zur Einschitzung der kiinftigen Entwicklung des
Windenergiemarktes bis 2008. Die Prognose fiir die nachfolgenden Jahre bis 2030 basieren
auf Annahmen, die bereits aus der Vorgéngerstudie aus dem Jahr 2002 stammen. Das in der
hier vorliegenden Studie dargestellte Szenario orientiert sich dagegen an dem verfiigbaren
Flachenpotenzial fiir die Windenergienutzung in Deutschland.

Abbildung 2-22: Langfristprognose fiir Deutschland bis zum Jahr 2030 unter Einbezie-

hung von Onshore-Ausbau und -Repowering und Offshore-Ausbau
und —Repowering (aus: [DEWI (2004a)])
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Beim Vergleich der Prognosen bzgl. des Repowering ist zu beachten, dass in den Darstellun-
gen der hier vorliegenden Studie der durch Repowering-Mallnahmen erzielte Leistungszu-
wachs (Neuinstallation abzgl. Riickbau alter WEA) abgebildet wird, wihrend in der Wind-
Energy 2004-Studie die im Rahmen des Repowering neu installierte Leistung dargestellt wird
(als Markt-Potenzial fiir die Hersteller). Hinzuweisen ist auch darauf, dass in der WindEnergy
2004-Studie von einem Faktor fiir den Leistungszuwachs des Repowering von 1,1 ausgegan-
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gen wird, wéhrend fiir die Szenarien in der vorliegenden Studie 1,2 bzw. 1,4 als Faktor fiir
den Leistungszuwachs des Repowering betrachtet wird.

Insbesondere fiir die nahe Zukunft — d.h. fiir den Zeitraum, der zur Ausrichtung der Geschéft-
politik von besonderem Interesse fiir die Unternehmen ist — gibt die Einschitzung der Wind-
energiebranche zur Marktentwicklung eine wichtige Orientierung fiir eine realistische Prog-
nose der Windenergienutzung. Die Ergebnisse der WindEnergy 2004-Studie fiir die néchsten
vier Jahre wurden deshalb fiir das im Rahmen dieser Betrachtung entwickelte Szenario be-
sonders beriicksichtigt (siche Kap. 2.1.1).

Insgesamt konnte in Deutschland laut Prognose der WindEnergy 2004-Studie bis 2030 eine
Gesamtkapazitdt von onshore ca. 24.300 MW und offshore rund 30.500 MW installiert sein.

2.3.2 BTM Consult Windenergie-Prognose 2004-2008

Das dinische Beratungsunternehmen BTM Consult ApS hat im Friihjahr 2004 seinen aktuel-
len Bericht zur internationalen Entwicklung der Windenergie ,,World Market Update 2003
verdffentlicht, der auch eine Prognose fiir den Zeitraum 2004-2008 beinhaltet [BTM 2004].

Fiir Deutschland prognostiziert BTM Consult folgende Ausbauentwicklung der Windenergie:

2004: 2.325 MW, davon 7 MW offshore
2005: 2.525 MW, davon 280 MW offshore
2006: 2.500 MW, davon 440 MW offshore
2007: 3.500 MW, davon 1.840 MW offshore

2008: 2.600 MW, davon 900 MW offshore
(aus: [BTM (2004)])

Nach den oben genannten Angaben erwartet BTM Consult bis 2007 bereits eine installierte
Offshore-Windenergieleistung von 2.567 MW in Deutschland. Dies erscheint vor dem Hin-
tergrund der in Kap. 1.3 ausfiihrlich dargestellten Situation der Offshore-Windparkplanungen
im deutschen Kiistenbereich unrealistisch. Die Szenarien in der hier vorliegenden Studie ge-
hen dementsprechend davon aus, dass bis 2007 lediglich ein Viertel bzw. ein Fiinftel der von
BTM Consult prognostizierten Offshore-Kapazitéit in Deutschland installiert sein wird (siehe
Kap. 2.2.2, Tabelle 2-2).

Fiir die Prognose von BTM Consult zur Marktentwicklung onshore in Deutschland erfolgt
keine Differenzierung in Neuinstallationen und Repowering-Mallnahmen. Die Betrachtung
fir den Gesamtausbau an Land in Deutschland ist auf den Zeitraum 2004-2008 beschrinkt,
die prognostizierten Ausbauzahlen liegen etwas hoher als in den in dieser Untersuchung be-
trachteten Szenarien.

Zur Methodik der BTM Consult-Berichts ist anzumerken, dass die Prognose auf einer konti-
nuierlichen Marktbeobachtung und einer Fortschreibung der Entwicklung aus der Vergangen-
heit basiert, aber wohl weniger auf einer aktuellen Analyse der vorliegenden Randbedingun-
gen des Marktes.
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2.3.3 DLR/IFEU/WI-Studie 2004

Von der Arbeitsgemeinschaft Deutsches Zentrum fiir Luft- und Raumfahrt, Institut fiir Ener-
gie- und Umweltforschung und Wuppertal Institut wurde im Frithjahr 2004 die vom Bundes-
umweltministerium beauftragte Studie ,,Okologisch optimierter Ausbau der Nutzung erneuer-
barer Energien in Deutschland* vorgelegt [DLR/IFEU/WI (2004)].

Im Rahmen des dreijdhrigen Forschungsvorhabens wurden auch verschiedene Szenarien fiir
die zukiinftige Nutzung der regenerativen Energien entwickelt. Fiir die Windenergienutzung
wird in der Studie ein Gesamtpotenzial an Land von 20.000-25.000 MW und offshore von
30.000 MW betrachtet. Eventuelle Einschrankungen dieses Potenzials sind nach Einschédtzung
der Autoren der Studie nicht primédr aus naturschutzfachlichen Griinden, sondern zur langfris-
tigen Sicherung der sozialen Akzeptanz der Windenergienutzung (an Land) zu betrachten. Fiir
die Offshore-Windenergienutzung werden angesichts der bereits bestehenden strengen Ge-
nehmigungskriterien keine dariiber hinaus gehenden Naturschutzrestriktionen angenommen.

Nach der Prognose des Windenergieausbaus im Szenario ,,NaturschutzPlus I* (siehe hierzu
auch die Erlduterungen in Kap. 2.4) wird von einer insgesamt installierten Brutto-Windener-
gieleistung von 20.000 MW im Jahr 2010 und von 32.200 MW im Jahr 2020 ausgegangen.
Bis 2050 soll nach diesem Szenario eine Brutto-Windenergieleistung von 48.000 MW instal-
liert sein [DLR/IFEU/WI (2004) und personl. Mitteilung von J. Nitsch, DLR, vom 22.03.04].

Angesichts einer bereits Ende 2003 installierten Windenergieleistung von 14.609 MW und
Neuinstallationen von mehr als 2.500 MW7/a in den letzten drei Jahren erscheint der Verlauf
des Windenergieausbaus im Szenario ,,NaturschutzPlus I bis 2010 nicht sehr realistisch, zu-
mal zum Jahresende 2004 bereits eine Windenergieleistung von 17.000 MW in Deutschland
erwartet wird. Das insgesamt betrachtete Ausbaupotenzial (48.000 MW) liegt jedoch in einer
dhnlichen Gréfenordnung, wie die Prognosen in der hier vorliegenden Studie.

Zur Methodik fiir die Betrachtung des Szenarios ,,NaturschutzPlus I ist anzumerken, dass mit
Hilfe eines Geografischen Informationssystems (GIS) eine sukzessive Einschrinkung der
nutzbaren Fliche erfolgte. Ausgehend von der insgesamt gegebenen Fliche wurden dabei zu-
ndchst Stralen und Siedlungsflichen, naturschutzrechtliche Schutzgebiete und sonstige Nut-
zungseinschrankungen betrachtet und letztlich die zur Windenergienutzung verbleibenden
Fliachen unter Beriicksichtigung von Abstandsflachen, Mindestwindgeschwindigkeiten u.a.m.
ermittelt. (Anmerkung: Es ist hier klarzustellen, dass nicht die fiir die Windenergienutzung
ausgewiesenen Eignungsflichen betrachtet werden sondern die Gesamtflache!)

2.3.4 Vergleich aktueller Szenarien fiir die kiinftige Nutzung der Windenergie

AbschlieBend werden in Abbildung 2-23 die verschiedenen hier betrachteten Szenarien zur
kiinftigen Entwicklung der Windenergienutzung in Deutschland im Vergleich dargestellt.
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Abbildung 2-23: Vergleich aktueller Szenarien zur kiinftigen Entwicklung der Wind-
energienutzung in Deutschland
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2.4 Szenario fiir den Ausbau sonstiger regenerativer Energien bis 2020

Fiir die Entwicklung der Nutzung sonstiger regenerativer Energien im Zeitraum bis 2020 wird
in dieser Untersuchung Bezug genommen auf die im Friihjahr 2004 vorgelegte Studie ,,Oko-
logisch optimierter Ausbau der Nutzung erneuerbarer Energien in Deutschland®, die im Auf-
trag des Bundesumweltministeriums in dreijdhriger Arbeit von der Arbeitsgemeinschaft Deut-
sches Zentrum fiir Luft- und Raumfahrt, Institut fiir Energie- und Umweltforschung und
Wuppertal Institut erstellt wurde [DLR/IFEU/WI (2004), siehe auch Kap. 2.3.3].

Als Grundlage fiir die Prognose wird das Szenario ,,NaturschutzPlus [ betrachtet, das in der
o.g. Studie folgendermafen charakterisiert wird: "Um diese spezifischen Belange des Natur-
schutzes, die in der Regel wihrend der Genehmigungsphase einzelner Anlagen im Rahmen
der Umweltvertréglichkeitspriifung untersucht werden, auch bei der Entwicklung von Szena-
rien fiir das gesamte Energiesystem perspektivisch zu beriicksichtigen und damit das nutzbare
Potenzial erneuerbarer Energien nicht zu iiberschitzen, wird in der Variante "NaturschutzPlus
I" ein aus naturschutzfachlichen Griinden zusétzlich reduziertes Potenzial abgeleitet, das lang-
fristig auch unter strengen naturschutzfachlichen Anforderungen fiir die Nutzung erneuerbarer
Energien zur Verfiigung steht. Relevant sind diese zusétzlichen Restriktionen aus Sicht des
Natur- und Landschaftsschutzes insbesondere fiir die Nutzung der Biomasse, der Windenergie
und — in geringerem Ausmal — fiir die Wasserkraft. (...)* ((DLR/IFEU/WI (2004)], S. 156).
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Abbildung 2-24: Prognose der installierten Bruttoleistung sonstiger regenerativer E-
nergien (ohne Windenergie) bis 2020 — orientiert am Szenario ,,Natur-
schutz Plus I in [DLR/IFEU/WI (2004)]
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Abbildung 2-25: Prognose der Bruttostromerzeugung sonstiger regenerativer Energien
(ohne Windenergie) bis 2020 — orientiert am Szenario ,,Naturschutz-
Plus I in [DLR/IFEU/WI (2004)]
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Quellenangaben:

Angaben fir die Jahre 2000-2003 aus: Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (Angaben fiir 2003: erste vorlaufige Ab-
schatzung), Februar 2004; http://www.bmu.de/files/enteestat.pdf sowie Bundesumweltministerium (Hrsg.): "Erneuerbare Ener-
gien in Zahlen - nationale und internationale Entwicklung, Stand: November 2003"

Angaben fir 2007: Eigene Abschatzung in Orientierung an der Entwicklung gemaR Szenario ,Naturschutz Plus [ in
[DLR/IFEU/WI (2004)]

Angaben fiir 2010 und 2020 gemaR Szenario ,Naturschutz Plus I in ,Okologisch optimierter Ausbau der Nutzung erneuerbarer
Energien in Deutschland® in [DLR/IFEU/WI (2004) sowie erganzende personliche Mitteilung von J. Nitsch, DLR, vom 22.03.04]

Angaben fir 2015: Eigene Abschatzung in Orientierung an der Entwicklung gemaR Szenario ,Naturschutz Plus I in
[DLR/IFEU/WI (2004)] sowie einem 20%-Anteil der regenerativen Energien an der Gesamtstromerzeugung

Erginzende Amerkungen:

Bei den Angaben fiir die Biomassenutzung ist zu beachten, dass fiir 2000 nur die Einspeisung
ins allgemeine Versorgungsnetz beriicksichtigt wird und fiir das Jahr 2003 die Erzeugung von
1,9 TWh/a aus dem biogenen Anteil des Abfalls nicht beriicksichtigt wurde. Fiir 2007-2020
wird im Szenario "NaturschutzPlus I" die Bruttostromerzeugung/-leistung fiir Biomasse-
BHKW im Bereich industrielle und dezentrale (Nahwirme und Objekte) KWK betrachtet.

Die Angaben fiir 2000-2003 zur Wasserkraftnutzung beriicksichtigen nicht die Pumpspei-
cherkraftwerke mit einer Gesamtkapazitit von ca. 5.700 MW [VDEW (2003)]. Bei Pump-
speicherkraftwerken wird nur die Stromerzeugung durch natiirlichen Zufluss betrachtet.

Tabelle 2-4:  Regionale Verteilung der Stromerzeugung aus regenerativen Energien —
Stand 2002 (ohne Windenergie)

Region o Biomasseanlagen Anteil Biomasse, gesamt Photovoltaikanlagen Anteil PV, gesamt
Mw Anlagen| GWh/a Mw GWh/a Mw Anlagen| GWh/a Mw GWhl/a
Schleswig-Holstein 18,6 45 47,0 2,5% 1,6% B15 505 1,3 1,7% 1,0%
Kiiste Niedersachsen 99,1 263 308,0 13,3% 10,4% 13,2 3.362 6,9 6,4% 5,2%
Mecklenb.-Vorpommern | 36,0 36 192,3 6,5% 34 293 18
Nordrhein-Westfalen 176,0 190 874,8 39,8 7.345 20,3 19,2%  15,2%
Binnenland Nord |Sachsen-Anhalt 38,7 26 108,1 0,9 232 0,5 0,4% 0,4%
Brandenburg-Berlin 98,5 47 272,2 6,5 1.344 41 3,1% 3,1%
Rheinland-Pfalz 13,2 34 43,0 1,8% 1,5% 8,4 2.039 6,2 4,0% 4,6%
Saarland 52 6 24,7 0,7% 0,8% 1,8 561 11 0,9% 0,8%
Binnenland Mitte |Hessen 36.2 91 119,2 4,8% 4,0% 121 | 3457 | 7.1
Thiringen 33,3 49 122,0 4,5% 4,1% 3,1 733 1,7 1,5% 1,3%
Sachsen 35,5 52 122,0 4,7% 4,1% 2,9 677 1,4 1,4% 1,0%
. Baden-Wiirttemberg 26,8 115 111,6 3,6% 3,8% 20,0 4.247 11,7 6% 8,8%
Binnenland Siid
Bayern 130,7 755 613,6 Fm 20,7% 91,9 19.697 69,4 44,3% | 52,0%
insgesamt:| 747,8 1.709 2.958,5 100% 100% 207,5 | 44.492 | 1335 100% 100%

Quelle: VDEW - Verband der Elektrizitatswirtschaft e.V., vorlaufige Angaben fiir Ende 2002 (Stand: Mérz 2004)

Ergédnzende Anmerkungen:

Die in Tabelle 2-4 aufgefiihrten Daten resultieren aus Angaben der Mitgliedsunternehmen des
Verbandes der Elektrizitdtswirtschaft e.V. (VDEW) einschlieBlich der Unternehmen, die in
den VDEW-Landesgruppen und -verbdnden organisiert sind, sowie sonstiger Kraftwerksbe-
treiber, die der allgemeinen Stromversorgung zugerechnet werden [VDEW (2004)]. Die vor-
liegenden Daten weichen folglich von den in den Szenarien dargestellten Angaben (s.0.) ab.
In der Tabelle sind die Daten fiir die Stadtstaaten Bremen und Hamburg nicht beriicksichtigt.
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Nach den vorldufigen VDEW-Angaben wurden im Jahr 2002 aus 7.031 Wasserkraftanlagen
mit 4.780 MW (incl. Pumpspeicherkraftwerke mit natiirlichem Zufluss) insgesamt 23.900
GWh/a Strom erzeugt (ohne Erzeugung aus Pumpwasser). Detaillierte Angaben zur regiona-
len Verteilung der Wasserkraftnutzung liegen nicht vor [VDEW (2004)]. Fast 90% des Was-
serkraftstroms werden jedoch in Bayern und Baden-Wiirttemberg erzeugt [Staif3, F. (2003)].
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Teil 2 Auswirkungen auf das Netz: Erforderlicher Netzausbau und Aus-
baukosten

3  Zusammenfassung der wesentlichen Erkenntnisse aus den Netzuntersuchungen

Grundsitze fiir die Analysen

Die netztechnischen Untersuchungen zur Integration der im Studienteil 1 prognostizierten
Leistungen von Windenergieanlagen (WEA) in das deutsche Verbundnetz orientieren sich an
den Primissen eines unverdnderten Zuverldssigkeitsniveaus der deutschen Stromversorgung
und der Beibehaltung eines sicheren Verbundbetriebes mit den europdischen Partnern. Die
technischen Kriterien und Analysen sowie Bewertungen umfassen

. die Ermittlung des zur (n-1)-sicheren Ubertragung erforderlichen Ausbaus der Ubertra-
gungsnetze,

. dynamische Untersuchungen beziiglich der Einhaltung zuldssiger Grenzwerte im Fall
einzelner Netzfehler

Die Beherrschbarkeit auBergewohnlicher Netzsituationen, die nach nicht auslegungsrelevan-

ten Fehlerereignissen eintreten konnen, war nicht Gegenstand dieser Studie.

Die erforderlichen Untersuchungen wurden an entsprechend aufbereiteten UCTE -
Planungsnetzen fiir die einzelnen Entwicklungsschritte des Ausbaus der Windenergienutzung
durchgefiihrt. Des Weiteren wurden der Handel Deutschlands mit seinen europédischen Nach-
barn und der Handel zwischen den Nachbarn grundsitzlich in gleicher Hohe wie bei der
UCTE-Vorschau fiir den Januar 2003 angenommen. Hohere Transite {iber bzw. Exporte aus
dem deutschen Netz, wie sie im realen Netzbetrieb zunehmend volatiler vorkommen, wurden
bis auf die Schwachlastfélle nicht beriicksichtigt.

Ab 2010 wurde fiir diese Schwachlastfille zur Darstellung einer ausgeglichenen Leistungsbi-
lanz von einem wesentlich verstirkten Export ins Ausland ausgegangen, der anteilig in nahe-
zu allen Nachbarnnetzen im Verhiltnis der jeweiligen Netzlast als Import (in der Summe ca. 7
bis 9 GW) beriicksichtigt wurde.

Beschreibung der heutigen Netzsituation

Ein Vergleich zwischen den mit diesen Analysen gewonnenen Ergebnissen und realen Féllen
aus den Jahren 2003 und 2004 des européischen Verbundbetriebes zeigt, dass es insbesondere
an windstarken Wochenenden zu hohen Transiten in Nord-Siid- und Ost-West-Richtung
kommt, wodurch das Ubertragungsnetz regional im Grenzbereich seiner (n-1)-sicheren Uber-
tragungsfahigkeit betrieben werden muss.

Bei hohen WEA-Einspeisungen treten hohe Lastflussverlagerungen an den internationalen
Kuppelstellen im europédischen Verbundsystem und grenznahen Leitungen auf. Somit iiber-
tragt sich die hohe Volatilitdt der Windenergieeinspeisung auf die Belastung der Kuppelstel-
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len, so dass zur Aufrechterhaltung der Netzsicherheit tendenziell in zunehmendem Umfang
Ubertragungsquerschnitte fiir ungewollte Belastungsschwankungen vorzuhalten sind. Bereits
heute erwégen ausldndische Partner den verstirkten Einsatz von Querreglern zur gezielten
Steuerung der Lastfliisse, um die windbedingten Einschrinkungen des freien Stromaustau-
sches zu minimieren.

Die Stabilitdtsanalysen zeigen bereits fiir das Jahr 2003, dass unter bestimmten Randbedin-
gungen bei Starkwind Netzfehler (Kurzschliisse) im Ubertragungsnetz auf Grund des unver-
meidbaren weitrdumigen Spannungstrichters zu einem hohen Ausfall der heute an das Netz
angeschlossenen WEA und damit bei hohem Winddargebot zu spontanen Leistungsdefiziten
von mehreren Tausend Megawatt fiihren kann. Daraus resultiert eine Beeintrachtigung des eu-
ropdischen Stromverbundes. Die Risiken fiir die Versorgungssicherheit, die heute bereits be-
stehen bzw. tendenziell bei Starkwind auftreten, sind durch folgende Verletzungen von Aus-
legungskriterien oder negative Auswirkungen gegeben:

. Die Verfiigbarkeit und Ubertragung der erforderlichen hohen Reserveleistungen kann in

kritischen Fallen nicht gewihrleistet werden.

. Es konnen stationdre Frequenzabsenkungen auftreten, die iiber das betriebsiibliche Maf}
hinausgehen und zum Ausfall weiterer - insbesondere empfindlicher dezentraler in der
Verteilnetzebene eingebundener - Erzeugungseinheiten im europdischen Verbund fiih-

ren konnen.

o Bei Uberschreiten einer Ausfallleistung von 3.000 MW konnen die Ausldsegrenzwerte
fiir den frequenzabhédngigen Lastabwurf tiberschritten werden, der zur Vermeidung ei-
nes GroBstorungsfalls im europdischen Verbund als duflerste Notmallnahme vorgesehen

ist und nicht zur Beherrschung einzelner Fehlereignisse genutzt werden darf.

. Das iiberwiegend im Ausland durch Aktivierung von Reserveleistung und den mogli-
cherweise aktivierten Lastabwurf kompensierte Leistungsdefizit der ausgefallenen
WEA fiihrt zu spontanen Verschiebungen der grordumigen Transite mit der Tendenz
von Uberlastungen grenznaher Kuppelleitungen, womit das Risiko kaskadenartiger Lei-
tungsausfille und eines Auseinanderbrechens des europdischen Verbundsystems be-
steht.

. Die trotz des fehlerbedingten Spannungstrichters noch am Netz verbleibenden WEA
(Altanlagen) haben nach Fehlerkldrung keine stiitzende Funktion fiir die Netzspannung,
wie es bei konventionellen Erzeugungseinheiten der Fall ist, sondern erschweren die

Riickkehr in das zulédssige Spannungsband.

. Auch die technischen Moglichkeiten heutiger und fiir die Zukunft absehbarer Wind-
energieanlagen (schnelle Wirkleistungsbereitstellung, riickwirkungsfreier Betrieb, gutes
Recovery-Verhalten), die in den dynamischen Untersuchungen entsprechend beriick-
sichtigt wurden, liefern im Vergleich zu Generatoren konventioneller Kraftwerke einen

nur unwesentlichen Beitrag zum Kurzschlussstrom und wirken sich damit nicht auf die
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Begrenzung des Spannungstrichters im Kurzschlussfall aus. Dies fiihrt dazu, dass sich
der Spannungstrichter mit Stilllegung bzw. Verdriangung konventioneller Erzeugung im
Kurzschlussfall weiter ausbreitet und es zu einem hoheren Ausfall von WEA-Leistung

kommt.

Es ist daher zu fordern, dass bei weiterem Ausbau der Windkraftnutzung heute bereits beste-
hende Gefahrdungspotentiale mit unzuldssigen Auswirkungen auf die Sicherheit des européi-
schen Verbundsystems und Verletzungen der UCTE-Standards beseitigt werden. Dies kann
wie im Kapitel 9.5 beschrieben, durch eine Nachriistung eines Teils des Altanlagenbestandes
erreicht werden, sofern eine hierzu notwendige Nachriistung technisch mdglich und vertretbar
ist. Sowohl die technische Machbarkeit als auch die rechtzeitige Umsetzung wurde nicht ge-
prift.

Mit Inkrafttreten des EEG im Jahr 2000 haben die Ubertragungsnetzbetreiber sofort damit be-
gonnen, die durch das Gesetz zu erwartende verstirkte Integration der Windenergie durch er-
ginzende Netzanschlussregeln fiir Windenergieanlagen auch in Hinblick auf systemtechni-
sche und sicherheitsrelevante Aspekte zu ermoglichen. Diese ergidnzenden Netzanschlussre-
geln fiir Windenergieanlagen, die bereits 2001 in Kraft getreten sind, wurden in enger Zu-
sammenarbeit mit den Herstellern entwickelt und bis zum Jahr 2003 in Abstimmung mit den
Moglichkeiten der derzeitigen Anlagentechnik erweitert.

Ausbau und Situation des Netzes bis 2015

Fiir das Jahr 2007 wurden in Folge der zunehmenden Einspeisung aus Windenergie ver-
schiedene Netzengpisse durch Uberlastungen bereits im Normalbetrieb und bei (n-1)-
Austillen identifiziert. Der fiir die Beseitigung erforderliche Umfang an zeitgerecht neu zu
bauenden Leitungstrassen erscheint aus heutiger Sicht auf Grund 6ffentlich-rechtlicher Ge-
nehmigungspraxis und Widerstinden in der Bevolkerung gegen neue Leitungstrassen unrea-
listisch, so dass, wie bereits heute im Betrieb beobachtet, auch im Jahr 2007 zu Starkwindzei-
ten der wirtschaftlich optimale konventionelle Kraftwerkseinsatz nicht mehr mdglich ist, der
Stromhandel verstirkt eingeschrankt werden muss, und dariiber hinaus ein Erzeugungsmana-
gement der WEA zur Aufrechterhaltung der Systemsicherheit erforderlich werden wird.

Bis zum Jahr 2010 wurde die Notwendigkeit folgender wesentlichen AusbaumafB3inahmen im
Ubertragungsnetz identifiziert:

= Errichtung von 6 neuen 380-kV-Freileitungen mit einer Trassenldnge von insgesamt
rd. 455 Kilometer,

* Errichtung von Einrichtungen fiir die Erzeugung von induktiver Blindleistung an meh-
reren Standorten mit insgesamt 6.600 Mvar (ein Grofteil der Blindleistungserzeuger
ist bereits bis zum Jahr 2007 erforderlich) und

= [Installation von 3 Querreglern fiir die Lastflusssteuerung an 2 Standorten mit einer

Ubertragungskapazitit von insgesamt 4.200 MVA.
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An Netzausbaukosten entstehen insgesamt rund 800 Mio. Euro. Die Kosten fiir die An-
schlusstrassen der bis 2010 erwarteten Offshore-Projekte (rd. 5.500 MW) an die kiistennahen
Netzanschlussanlagen wurden mit rund 2,6 Mrd. Euro abgeschétzt. Diese Kosten zdhlen zu
den Anschlusskosten und werden von den WEA-Betreibern libernommen und aus den EEG-
Einspeisevergiitungen finanziert. Des Weiteren besteht ein Ausbaubedarf derjenigen unterla-
gerten Verteilungsnetze, in denen weitere Onshore-Leistung zugebaut werden wird, was nicht
Gegenstand dieser Studie ist.

Ab dem Jahr 2010 bis 2015 wird durch den weiteren Zubau insbesondere der Offshore-
Windleistung in der Nordsee der Zubau von Nord-Siid-Leitungsverbindungen erforderlich,
um Netzengpdsse zu beseitigen und die (n-1)-Sicherheit auf der Leitung Ganderkesee - Weh-
rendorf und der Leitungstrasse Landesbergen — Mecklar via Grohnde, Borken zu erhalten.

Bis zum Jahr 2015 wurde die Notwendigkeit folgender wesentlichen AusbaumafBnahmen im
Ubertragungsnetz identifiziert:

» Errichtung von 2 neuen 380-kV-Freileitungen mit einer Trassenldnge von insgesamt
rd. 390 Kilometer,
» Errichtung von Einrichtungen fiir die Erzeugung von induktiver Blindleistung an meh-

reren Standorten mit weiteren 750 Mvar.

An Netzausbaukosten entstehen zuséatzlich rund 350 Mio. Euro.

Die dynamischen Untersuchungen zeigen, dass fiir die Jahre 2007 und 2010 aufgrund erh6hter
Netzanforderungen fiir neu errichtete WEA bei bestimmten Fehlern eine kontinuierliche Ver-
ringerung der ausgefallenen WEA-Leistung bei Kurzschliissen erreicht wird, diese jedoch bis
zum Jahr 2015 wieder auf iiber 3000 MW ansteigt. Sensitivitdtsanalysen zeigen, dass dies
durch das Riicksetzen der durch die Windenergie verdridngten konventionellen Erzeugungs-
einheiten und die Stilllegung von Kraftwerken verursacht wird, was die Netzstlitzung weiter
reduziert und die beschriebene Problematik verschirft, da sich die WEA trotz ihrer technolo-
gischen Verbesserungen bei Kurzschliissen nicht ausreichend an der Spannungsstiitzung im
380-kV-Netz beteiligen und der Anteil der Altanlagen trotz des schrittweisen Repowering
nicht ausreichend reduziert wird. Ob und inwieweit sich die durch Riicksetzung konventionel-
ler Kraftwerke verursachte Ausdehnung des Spannungstrichters mit dem in Kapitel 9.5.3 be-
schriebenen Phasenschieberbetrieb reduzieren ldsst und welcher Aufwand hiermit verbunden
ist, wurde nicht untersucht. Die Ausfallleistungen im deutschen Netz bleiben somit bis zum
Jahr 2015 bei bestimmten Fehlern bei ca. 3000 MW bestehen. Beriicksichtigt man bei Kurz-
schliissen im norddeutschen Netz z.B. das dénische Netz mit seiner ausfallenden WEA-
Leistung mit, so wird die Situation in der Summe mit deutlich tiber 3000 MW Ausfallleistung
als unveréindert kritisch beurteilt werden miissen.

Fiir das zusétzlich untersuchte Szenario 2015 wurden daher auch fiir Altanlagen die in Kapi-
tel 9 aufgefiihrten gednderten Anschlussbedingungen simuliert und deren Wirksamkeit analy-
siert. Vorausgesetzt, die Altanlagen lieBen sich mit den vorgeschlagenen Abschaltbedingun-
gen am Netz betreiben, so wiirde hierdurch eine Halbierung der ausgefallenen Leistung bei
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Kurzschliissen in der Ndhe der Anlagen Dollern und Wolmirstedt und damit eine deutliche
Verbesserung erreicht.

Entwicklung nach 2015

Die fiir das Jahr 2020 durchgefiihrten Untersuchungen beschranken sich auf stationére Be-
trachtungen zur Ermittlung notwendiger Ubertragungsquerschnitte. Fiir den Schwachlastfall
mit Starkwind wird zur Systemstabilisierung eine konventionelle Erzeugungsleistung von et-
wa 13.000 MW zur Einspeisung in das deutsche 380/220-kV-Netz angesetzt. Der Ausgleich
zwischen Erzeugung und Last muss hierbei durch Erhdhung des Exports und WEA-
Einspeisemanagement erreicht werden. Eine endgiiltige Aussage, ob diese angenommene
konventionelle Leistung zur Systemstabilisierung ausreicht, kann im Rahmen dieser Studie
nicht getroffen werden. Hierzu sind neben weiteren theoretischen Untersuchungen auch prak-
tische Erfahrungen {iber das systemtechnische Verhalten (Normalbetrieb und Fehlerfall) gro-
Ber Offshore-Windparks im Zusammenwirken mit der eingesetzten Ubertragungstechnik vom
Netzanschlusspunkt (Anlandepunkte) bis in die Lastschwerpunkte notwendig.

Fiir die Ubertragung der bis 2020 prognostizierten installierten Nordsee-Offshore-Leistung
(rd. 18.700 MW) von der Nordseekiiste bis zu den Lastschwerpunkten bieten sich alternativ
lingskompensierte 380-kV-Drehstromleitungen oder HGU-Verbindungen an. Die Bestim-
mung der technisch/wirtschaftlich optimalen Alternative erfordert eine Einzelfallbetrachtung,
wobei insbesondere die Auswirkungen auf die Stabilitét unter den jeweiligen Netzgegeben-
heiten vertiefend zu untersuchen sind.

Fiir den genannten Losungsansatz wurden erforderliche Einrichtungen zur Blindleistungs-
kompensation in Hohe von weiteren 3.500 Mvar an verschiedenen Standorten (als Kondensa-
toren und SVC’s) ermittelt.

Die dabei fiir den Netzausbau an Land anfallenden kumulierten Kosten bis 2020 werden auf
ca. 3 Mrd. Euro geschitzt. Dariiber hinaus sind Ausbaukosten von 11-12 Mrd. Euro zu erwar-
ten, um die Offshore-Leistung von See mit Seekabeln an Land bis zu den Anschlusspunkten
zu lbertragen. Diese Kosten zdhlen zu den Anschlusskosten und werden von den WEA-
Betreibern iibernommen und aus den EEG-Einspeisevergiitungen finanziert.

Mit den vorgenannten Losungsansédtzen kann zwar die in der Ost- und Nordsee anfallende
Leistung in die Lastschwerpunkte iibertragen werden, welche Energiemengen in die deutsche
Stromerzeugung integriert werden konnen, hingt jedoch neben diesen stationdren Bemes-
sungsgroBen von der Stabilitit des Gesamtsystems und dem erforderlichen WEA-
Einspeisemanagement ab.

Fazit

Zusammenfassend ist festzuhalten, dass die in der Studie identifizierten Gefahrenpotenziale
fiir die Systemstabilitdt ein abgestimmtes Vorgehen beim Zubau neuer WEA, dem WEA-
Repowering und der Verdrangung insbesondere kiistennaher konventioneller Kraftwerke ver-
langen, um den bereits eingetretenen kritischen Zustand zu beseitigen. Dies kann durch ein
forciertes WEA-Repowering und ein - soweit technisch mogliches - Nachriisten der bestehen-
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den WEA, entsprechend den modifizierten Abschaltkriterien fiir Altanlagen geméf Kapitel
9.5 erreicht werden.

Das nachtriglich auf Beschluss der PSG untersuchte Szenario 2015 mit 20 % Anteil der Er-
neuerbaren Energien an der deutschen Stromversorgung ldsst sich mit Umsetzung v.g. Mal3-
nahmen sowie eines gelegentlichen WEA-Einspeisemanagement einschlieBlich der identifi-
zierten Ausbauten in das Netz integrieren.

Es muss allerdings angemerkt werden, dass die tatsdchlichen Anschlussersuchen sowie der
bereits erfolgte Ausbau der Windenergie in einigen Regionen (z.B. Niedersachsen, Schleswig-
Holstein) iiber die modifizierte DEWI-Prognose hinausgehen. Um eine weitere Verschlechte-
rung der Verhéltnisse infolge eines weiteren Ausbaus der Windenergie ohne Beriicksichti-
gung der regionalen Situationen zu vermeiden, ist daher ein entsprechender Anderungsbedarf
hinsichtlich der relevanten Rahmenbedingungen zu erkennen.

Die Losung der im Ausblick aufgezeigten ungeldsten Probleme erfordert kiinftig eine enge
Zusammenarbeit zwischen den beteiligten Entscheidungstragern auch auf européischer Ebene.
Insbesondere héngt die kiinftige Integration der WEA davon ab, inwieweit durch koordinierte
technische Entwicklung von Ubertragungs- und Verteilnetzen, der Herstellung und dem Be-
trieb verbesserter WEA-Typen sowie einer flexiblen residualen konventionellen Erzeugung
eine zuverlissige Stromversorgung mit ausreichender Versorgungsqualitit weiterhin gewahr-
leistet werden kann.
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4 Ausblick

Die Verdringung konventioneller Kraftwerke bei Starkwind nimmt durch den in Studienteil 1
ermittelten Zubau von Offshore-WEA von 2015 bis 2020 forciert zu. Dies fiihrt dazu, dass zu
Zeiten mit Starkwind und geringem Strombedarf die deutsche Netzlast geringer ist als die
eingespeiste WEA-Leistung einschlieBlich der sonstigen REG Erzeugung, so dass aus Sicht
der Leistungsbilanz gemédll EEG-Vorrangregelung die konventionellen Erzeugungseinheiten
vollstindig vom Netz genommen werden miissten. Abhingig von der Entwicklung im europé-
ischen Ausland sind bei Starkwind erheblich zunehmende Exporte aus dem deutschen Netz zu
erwarten.

Die Aufrechterhaltung des heutigen Niveaus der Versorgungszuverldssigkeit und Versor-
gungsqualitit flihrt bei einer solchen Erzeugungssituation zu zahlreichenden grundlegenden
versorgungstechnischer Problemstellungen, die zundchst umfangreiche theoretische Untersu-
chungen erfordern. Auf dieser Basis lassen sich jedoch noch keine zuverldssigen und endgiil-
tigen Aussagen tiber die geeigneten Technologien und iiber den erfoderlichen Aufwand ablei-
ten. Dies wird erst im Laufe der kiinftigen Entwicklung moglich sein, nachdem im Zuge einer
schrittweisen Umsetzung in die Praxis betriebliche Erfahrungen in die Entwicklung einflie3en
konnten.

Des Weiteren sind die Folgen fiir das Ubertragungnetz zu beriicksichtigen, wenn infolge der
EEG-Umlage fiir den Strombezug aus dem offentlichen Netz Industriekunden vermehrt ihren
Strombedarf aus eigenen Kraftwerken decken werden. Die Beschaffung der in zunehmendem
Umfang erforderlichen Systemdienstleistungen aus den noch verbleibenden Einheiten wird
dann fiir den UNB tendenziell immer problematischer und kostspieliger. Dieser Trend wiirde
noch verstirkt, wenn das heutige Zuverléssigkeitsniveau des Verbundbetriebes durch Zunah-
me der WEA-Erzeugung absinken wiirde, und sensible Verbraucher bei der Grofindustrie al-
ternativ abzusichern sind.

Fiir die zum Einsatz kommenden Offshore-Erzeugungseinheiten und in Frage kommenden
Ubertragungstechniken liegen im realen Netzbetrieb bisher weltweit keine Erfahrungen vor.
Die Einfilhrung umwélzend neuer Technologien ist daher nur schrittweise zu verantworten,
um einen ausreichenden Zugewinn an praktischer Erfahrung in die Entwicklung einflieBen
lassen zu konnen.

Parallel zur Entwicklung technischer Losungen ist deren wirtschaftlicher Aufwand zu ermit-
teln. Erst in einem anschliefenden Optimierungsschritt konnen technisch notwendige und
wirtschaftlich sinnvolle Einzelmaflnahmen beurteilt werden. Die technischen und zum Teil
organisatorischen Fragestellungen lassen sich aus versorgungstechnischer Sicht in folgende
sechs Themenbereiche untergliedern:

A) Technische Notwendigkeiten und Anforderungen fiir ein WEA-
Einspeisemanagement

GemiB EEG sind keinerlei Mechanismen vorgesehen, die darauf abzielen, die momentane Er-
zeugung von WEA an den aktuellen Bedarf der Verbraucher anzupassen. Diese Aufgabe der
kontinuierlichen Einhaltung der Leistungsbilanz wird allein durch die konventionelle Erzeu-
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gung wahrgenommen, die jedoch durch die zunehmende Einspeisung aus EEG-Anlagen mehr
und mehr verdringt werden und somit dem UNB hierfiir nicht mehr in ausreichendem Um-
fang zur Verfligung stehen.

Sobald die aufzunehmende Erzeugungsleistung aus WEA und anderen gesetzlich geforderten
Einheiten einen bestimmten Anteil der aktuellen Netzlast iibersteigt, sind daher auch diese Er-
zeugungsanlagen an der Einhaltung der Leistungsbilanz zu beteiligen. Dies gilt sowohl im
Hinblick auf die Anpassung an die eigentliche Netzlast — insbesondere bei Starkwind und
Schwachlast — als auch beziiglich der windbedingten Erzeugungsschwankungen, die durch
geeignete SteuerungsmafBnahmen zu reduzieren sind. In diesem Zusammenhang sind auch die
maximalen Gradienten insbesondere bei Sturmabschaltung der Offshore-WEA abzuschitzen
und ggf. Losungen zur Gradientenbegrenzung aufzuzeigen.

Dariiber hinaus fiihrt die zunehmende Nutzung der Windenergie zu wesentlich héheren grof3-
riumigen Transiten im Ubertragungsnetz und hiufigen hoch belasteten Netzsituationen, so
dass zur Aufrecherhaltung der Netzsicherheit Lastfluss steuernde MaBBnahmen durch verursa-
chergerechten Eingriff auf die Erzeugungseinheiten erforderlich werden.

Es ist somit zu untersuchen, welche WEA, sonstige EEG- und KWK-Anlagen technisch und
organisatorisch (auch im Wettbewerb) flexibel eingesetzt werden konnen und fiir ein Einspei-
semanagement sowie zur Bereitstellung von Regelleistung geeignet sind. AuBlerdem ist zu
klaren, wie und nach welchen Vorgaben sich der Einsatz der zahlreichen unterschiedlichen
Erzeugungseinheiten koordinieren l4sst.

B) Moglichkeiten und Grenzen kiinftiger WEA-Technologie zur Stiitzung der Sys-
temstabilitat

Spannungsstiitzung und Kurzschlussleistung

WEA leisten sowohl im Normalbetrieb als auch bei Kurzschliissen im Ubertragungsnetz einen
wesentlichen geringeren bzw. unwesentlichen Beitrag zur Spannungsstiitzung im Vergleich
zu Synchrongeneratoren konventioneller Erzeugungseinheiten, u.a. da diese ins Hochstspan-
nungsnetz einspeisen. Es ist zu kldren, welche Verbesserungspotenziale sich durch eine ver-
anderte Technologie der WEA ergeben konnten und mit welchen zusitzlichen Betriebsmitteln
und MaBnahmen die netztechnischen Erfordernisse hinsichtlich der Bereitstellung einer aus-
reichenden Kurzschlussleistung erfiillt werden konnen.

Es ist dariiber hinaus zu untersuchen, welches Kurzschlussleistungsniveau im deutschen
380/220-kV-Netz erforderlich ist, um die derzeitigen und gegebenenfalls noch erforderlich
werdenden HGU sowie riickwirkungsstarke Verbraucher (Lichtbogendfen, Elektrolysen,
Walzwerke usw.) unter Beibehaltung einer ausreichenden Versorgungsqualitét betreiben zu
konnen.

Ertiichtigung der Altanlagen

Mit den Herstellern der WEA-Altanlagen ist zu kldren, ob die in Kapitel 9.6 vorgeschlagen
modifizierten Abschaltkriterien technisch umgesetzt werden konnen, damit im Kurzschluss-
fall weniger WEA-Leistung abgeschaltet wird.
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Inselnetzfihigkeit

Eine wesentliche Netzanforderung zur Beherrschung von Gefahrenzustianden ist die Inselnetz-
fahigkeit von Erzeugungseinheiten. Im Falle des Auseinanderbrechens des Verbundsystems in
mehrere Teilnetze hiangt die Vermeidung eines volligen Netzzusammenbruchs entscheidend
von der Regelfdhigkeit der in den jeweiligen Netzen befindlichen Erzeugungseinheiten ab.
Zusétzlich wird entsprechend dem Stand der Technik bei Leistungsmangel der frequenzab-
hiangige Lastabwurf aktiviert, dessen Wirkungsweise eng auf das dynamische Verhalten kon-
ventioneller Erzeugungseinheiten und deren Betriebsgrenzen abgestimmt ist. Die Aufrechter-
haltung des heutigen Sicherheitsniveaus beinhaltet, dass solche fiir aulergewohnliche Be-
triebssituationen konzipierte Maflnahmen in ihrer Wirksamkeit nicht eingeschrankt werden
diirfen.

Heutige WEA unterscheiden sich in ihrem dynamischen Verhalten allerdings erheblich von
konventionellen Einheiten und erfiillen wesentliche Bedingungen fiir den Betrieb in vom Ver-
bund getrennten Teilnetzen nicht, deren Beherrschung bei hohem Leistungsanteil aus WEA
somit nicht moglich ist. Es sind daher umfangreiche dynamische Untersuchungen iiber das
Verhalten von Teilnetzen mit hoher Leistung aus WEA erforderlich, um ihre Mdglichkeiten
zur Regelung in Inselnetzen zu analysieren. Darauf aufbauend sind geeignete aufeinander ab-
gestimmte Regelungskonzepte fiir WEA und neue Netzentlastungskonzepte zur Beherrschung
storungsbedingter Teilnetzbildungen zu entwickeln.

Die Inselnetzfahigkeit von WEA-Kollektiven ist dariiber hinaus erforderlich fiir den Netzwie-
deraufbau nach einem GroBstorungsfall und der schrittweisen Lastzuschaltung. Konventionel-
le Einheiten stehen fiir den Netzwiederaufbau im Grof3storungsfall unmittelbar zur Verfii-
gung, wenn sie sich im Verlauf der Netzstorung konzeptgemil3 im Eigenbedarf gefangen ha-
ben. Es ist zu untersuchen, ob ein dquivalenter Beitrag zum Netzwiederaufbau durch WEA
geleistet werden kann. Dies bedingt insbesondere ein Konzept fiir den zwischen Windpark-
und Netzbetreiber koordinierten Zugriff auf die WEA-Kollektive. Hierauf aufbauend ist ein
Netzwiederaufbaukonzept bei hohem Anteil von WEA zu erstellen, um lang andauernde Ver-
sorgungsunterbrechungen im Grof3stérungsfall zu vermeiden.

Systemstiitzung durch Offshore-WEA

Zu untersuchen ist insbesondere der tatséchliche Beitrag der Offshore-WEA zur Systemstiit-
zung in den oben genannten Situationen und der sich hieraus ergebende notwendige residuale
Anteil in Betrieb befindlicher konventioneller Kraftwerke zur Gewéhrleistung eines sicheren
Verbundbetriebes.

0 Kiinftige Anforderungen an die residuale konventionelle Erzeugung und ihre
technischen Restriktionen

Die Anforderungen an die Flexibilitdt und Regelfdhigkeit der residualen Erzeugung werden
erheblich zunehmen, was bei der Auslegung des Kraftwerksparks zu beriicksichtigen ist. Es
ist eine technische und finanzielle Bewertung im Hinblick auf die Realisierung hoherer Last-
anderungsgeschwindigkeiten durchzufiihren.
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Die heutige Mindestlast thermischer Kraftwerke muss im Mittel deutlich abgesenkt werden,
um auch bei Starkwind/Schwachlast geniigend regelfahige Einheiten am Netz halten zu kon-
nen und die erforderliche Kurzschlussleistung bereitzustellen. Diesbeziigliche technische
Grenzen und der hierfiir erforderliche Investitions- und Betriebsaufwand sind zu ermitteln.

Insbesondere fiir Grundlastkraftwerke ist aufzuzeigen, welche technische Restriktionen be-
ziiglich ihrer Mindestlast u. a. unter Beriicksichtigung einer gesicherten Eigenbedarfsversor-
gung zur raschen Wiederversorgung im Grof3storungsfall und der Haufigkeit des An- und Ab-
fahrens bestehen, die mit vertretbarem Aufwand nicht zu iberwinden sind.

D) Ubertragungstechnik fiir hohe Offshore-Leistungen und ihre Integration in das
Verbundsystem

Es sind technische Konzepte zur Ubertragung der Offshore-Leistung aus der Nordsee in die
Lastschwerpunkte im Landesinneren zu entwickeln, wobei die Wechselwirkungen mit dem
380-kV-Netz und dem europdischen Verbundsystem bei Fehlerfallen besonders zu beachten
sind. Die Ausfall-Leistungen miissen bei Einzelfehlern unter 3000 MW bleiben und die Hau-
figkeit von hohen Erzeugungsausfillen darf nicht signifikant zunehmen.

Die Untersuchung der Wechselwirkungen der seeseitig liber geeignete Sammelstellen punktu-
ell konzentrierten und iiber gebiindelte Trassen oder durch GIL-Technik an das Ubertra-
gungsnetz angebundene Offshore-Einspeiseleistung mit dem europdischen Verbundsystem
bedarf einer detaillierten Nachbildung des gesamten seeseitigen Windparkkomplexes und de-
ren Anbindung an das Verbundsystem. Ungeklart sind hierbei bislang auch, wie sich seeseiti-
ge Storungen auf das vermaschte Offshore-Gebilde und auf das Verbundsystem auswirken.
Die Dimensionierung der notwendigen Ubertragungstechniken bedarf ebenfalls einer detail-
lierten Untersuchung und Optimierung ggf. auch durch Zusatzkomponenten wie aktive seriel-
le und parallele Kompensations- und Pendelddmpfungseinrichtungen.

E) Auswirkung der Windenergienutzung auf das europiische Verbundsystem

Die hohen groBrdaumigen von der Kiiste in die Lastschwerpunkte gerichteten Lastfliisse fiihren
auf Grund der elektrischen Kopplungen bereits im Normalbetrieb zu nennenswerten Zusatz-
belastungen auslidndischer Nachbarnetze in Polen, Tschechien, Niederlande und Belgien. Im
Storungsfall kommt es zu zusétzlichen Lastflussverlagerungen auf ausldandische Netze, wo-
durch das deutsche Netz entlastet wird.

Eine Beeintrachtigung der Nachbarnetze durch Lastfliisse, die aus der deutschlandweiten Ver-
teilung der Windeinspeisung resultieren, muss ausgeschlossen werden, da dieser Umstand zu-
nehmend zu Unverstdndnis bei den internationalen Partnern, insbesondere beziiglich der Be-
hinderung des Handels fiihrt. Auch darf die einseitige Abstiitzung auf Nachbarnetze nicht zu
Lasten des sicheren Verbundbetriebs gehen.

Bei hoher Einspeisung aus WEA werden konventionelle Erzeugungseinheiten in Deutschland
zuriickgesetzt und vom Netz genommen, so dass deren Beitrdge fiir die Netzstabilitit entfal-
len. Dies betrifft insbesondere die Stiitzung von Frequenz (Schwungmasse, Primérregelung)
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und Spannung (Kurzschlussleistung, Blindleistung). Es ist zu untersuchen, inwieweit hier-
durch bei hoher Einspeisung aus regenerativen Energien der Betrieb des deutschen Netzes auf
den Parallelbetrieb mit den UCTE-Partnern angewiesen ist und mit welchen Maflnahmen hier-
durch entstehende Nachteile fiir den Verbundbetrieb behoben werden konnen. Sollte dies
nicht vollkommen mdglich sein, ist mit den UCTE-Partnern zu kléren, was toleriert wird, um
das Solidaritatsprinzip des europdischen Verbundbetriebes nicht zu gefdhrden.

Die im benachbarten Ausland zu erwartende Integration der Windenergie ist in dieser Studie
nicht berticksichtigt (auBler Danemark). Aussagen inwieweit sich die Studienergebnisse bei
Beriicksichtigung der Windintegration im benachbarten Ausland bis 2020 &ndern, konnen
deshalb nicht getroffen werden. Solche Aussagen miissen Studien vorbehalten bleiben, die im
Kontext mit dem européischen Ausland durchzufiihren sind.

F) Auswirkungen der Windenergienutzung auf den deutschen und européischen
Stromhandel

Die gewdhlte Vorgehensweise mit der Verwendung von teilweise pragmatischen Ansitzen
war im Rahmen dieser Studie richtig, um in tiberschaubarer Zeit zu ersten Ergebnissen zu
kommen. Die im Fachbeirat abgestimmten und von der Projektsteuerungsgruppe bestitigten
Annahmen und Randbedingungen der Studie miissen jedoch vor dem Hintergrund der im
Laufe der Untersuchungen gewonnenen Erkenntnisse sowie unter Beachtung der derzeitigen
Entwicklungen in Deutschland und in Europa sowie den sich zwischenzeitlich weiter entwi-
ckelnden gesetzlichen Rahmenbedingungen (EU-Richtlinien, EnWG, Regulierungsbehdrde)
fiir kiinftige Untersuchungen neu bewertet, prazisiert und erginzt werden.

So kann der in den Berechnungen angesetzte Automatismus der Reduzierung konventioneller
Kraftwerksleistung in dem Umfang wie Windstrom einspeist, nicht beibehalten werden. EEG-
Strom ist in Deutschland vorrangig abzunehmen und zu verbrauchen. Eine weitere Vermark-
tung konventioneller Erzeugung in Deutschland und im Ausland bleibt jedoch dem Markt ii-
berlassen.

Es ist daher die Ausweitung des Handels mit den europdischen Nachbarn (u.a. EU-
Binnenmarktrichtlinie, Bildung von ,,Mini-Foren“ zur Koordinierung des Engpassmanage-
ments im Auftrag der Europdischen Kommission), und die Netz- und Kraftwerksentwicklung
— insbesondere Wind-Kraftwerke — in den Nachbarlandern (vgl. UCTE Position Paper, Mai
2004) zu berticksichtigen.

Dariiber hinaus sollte der Windstrom des Jahres 2020 als ,,energiewirtschaftlich verwertbares
Produkt™ beschrieben werden, das mit dem Ziel der Integration in das deutsche Stromversor-
gungssystem zu untersuchen ist.
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5 Aufgabe und Methodik

Ziel der netztechnischen Untersuchungen ist es, das vorhandene deutsche 380/220-kV-
Verbundnetz an die zukiinftige Entwicklung der Windenergie anzupassen und kostengiinstige
Systemldsungen zu finden, damit die aus Windenergie erzeugte elektrische Energie ohne Ein-
bullen an Versorgungszuverldssigkeit fiir das Gesamtsystem in die Verbrauchszentren trans-
portiert werden kann, wobei auch die Netzverluste zu beriicksichtigen sind. Dabei sind zu-
nichst Moglichkeiten einer verbesserten Ausnutzung und Ertiichtigung bzw. Verstirkung
vorhandener Ubertragungsnetze zu betrachten und darauf aufbauend notwendige Ausbau-
mafBnahmen der deutschen Ubertragungsnetze zu analysieren. Die systemtechnischen Unter-
suchungen orientieren sich beziiglich Sicherheit und Stabilitit am TransmissionCode 2003 der
deutschen Ubertragungsnetzbetreiber und den UCTE-Standards.

Die gewihlten Rahmenbedingungen und die Methodik der Untersuchungen wurden mit dem
Fachbeirat und den externen Gutachtern abgestimmt und durch diese begleitet.

Es werden die Ergebnisse von Lastflussberechnungen fiir den Referenzfall 2003 sowie die
Zeithorizonte 2007, 2010, 2015 und 2020 in jeweils vier Szenarien dokumentiert. Die bei den
Berechnungen verwandten Datensétze resultieren aus bei den Ubertragungsnetzbetreibern
vorliegenden Netz- und Belastungsdaten, Vorgaben aus dem abgestimmten Ergebnis des Stu-
dienteiles 1 fiir die Windszenarien sowie zum Studienteil 3 kompatiblen Annahmen fiir die
Kraftwerksszenarien und den Export.

Die im Studienteil 1 ermittelten Onshore- und Offshore-Ausbauszenarien fiir die Zeithorizon-
te 2007, 2010, 2015 und 2020 wurden fiir Planungsrdume und nur teilweise mit Zuordnung zu
den dazugehorigen Landkreisen und kreisfreien Stidten zur Verfligung gestellt. Eine konkrete
Zuordnung zu den entsprechenden Netzknoten des Hochstspannungsnetzes bzw. den unterla-
gerten 110-kV-Netzen und damit zu den Teilnetzen sowie Umspannwerken, die fiir die Be-
rechnungen zwingend erforderlich ist, erfolgte bei den UNB.

Die Bearbeitung der Studie erfolgte gemiR Angebot (mit den im Folgenden begriindeten Ab-
weichungen) in vier Arbeitsschritten:

AS 1 Stationire Netzberechnungen

Die stationdren Netzberechnungen wurden fiir die im Studienteil 1 ermittelten Windausbau-
zahlen fiir die drei Szenarien 2007, 2010 und 2020 gemiB Angebot durchgefiihrt und gemif
Beschluss der 5. PSG um das Szenario 2015 ergénzt.

Die in den Szenarien angesetzte Einspeisung aus WEA wurde innerhalb Deutschlands als
gleichmidfBig verteilt betrachtet. Varianten mit regional unterschiedlich hoher eingespeister
Leistung aus WEA wurden im Rahmen der Studie nicht untersucht. Es erfolgte weder eine
geografische Variation der Offshore-Windparks (z.B. Nordsee/Ostsee, Schleswig-
Holstein/Niedersachsen) noch wurde eine ungleiche Windeinspeisung (Durchzug einer Wind-
front) betrachtet. Eine Variation der Anschlussleistungen an den identifizierten Netzan-
schlusspunkten und eine regional unterschiedlich hohe Windeinspeisung wiirden aber tenden-



Aufgabe und Methodik 76

ziell lokal zu hoheren Auslastungen der Ubertragungsleitungen von Nord nach Siid und von
Ost nach West fiihren.

Angemerkt werden muss ferner, dass das im Studienteil 1 abgestimmte Mengengeriist zur
Entwicklung der installierten Windleistung nicht mit der derzeitigen Antragslage bei den
UNB/VNB iibereinstimmt. Bereits jetzt liegen den Netzbetreibern deutlich hdhere beantragte
Leistungen von geplanten Windparks sowohl an Land als auch auf See vor, als die den Be-
rechnungen zugrunde gelegten Werte.

Der Kraftwerkseinsatz innerhalb Deutschlands wurde mit den Modellen des Studienteils 3 ab-
geglichen. Konventionelle Kraftwerke werden in allen Varianten deutschlandweit nach reinen
Brennstoffkosten (merit order) eingesetzt. Wie im Studienteil 3 werden die Regelzonen inner-
halb Deutschlands nicht beriicksichtigt. Der Leistungsaustausch zwischen den Regelzonen
stellt sich in der Studie als Ergebnis des optimalen Einsatzes konventioneller Kraftwerke (me-
rit order), der stochastischen Windeinspeisung und der Last ein.

Die Szenarien ohne Windenergieeinspeisung geben den strukturbedingten Netzausbau wieder.
Durch das Hinzunehmen der Starkwindeinspeisung bei entsprechender Verdriangung konven-
tioneller Kraftwerksleistung wird der zusétzliche windbedingte Netzausbau ermittelt. Dabei
liegt der Fokus auf dem 380/220-kV-Netz in ,horizontaler” Richtung. Notwendige Netzaus-
baumaBnahmen in den unterlagerten 110-kV-Netzen sind nicht Gegenstand dieser Studie.

Bei den netztechnischen Untersuchungen werden die Einfliisse der unterschiedlichen Ausfiih-
rungsmoglichkeiten von Onshore- und Offshore-Windparks und deren Anschlussmoglichkei-
ten an das Verbundnetz bei hoher Windenergieeinspeisung auf die System- und Versorgungs-
zuverldssigkeit untersucht. In diesem Zusammenhang werden die Systemanforderungen an
Windenergieanlagen in Abhéngigkeit von der Netzvertraglichkeit definiert.

Fiir den Netzausbau kommt ausschlieBlich Drehstromtechnik zum Einsatz. Bis einschlielich
des Szenarios 2015 konnte auf die Untersuchung von HGU-Freileitungen und erdverlegter
GIL-Rohrtechnik verzichtetet werden, da die prognostizierte WEA-Leistung bis zu diesen
Zeithorizonten aus wirtschaftlicher Sicht solche Losungen nicht erforderlich macht.

Die Grundsatzuntersuchung zur Ermittlung des Bedarfs an zusitzlichen Leitungskapazititen
zur Ubertragung der Offshoreleistung von der Kiiste bis in die Lastschwerpunkte wurde an-
hand der 380-kV-Drehstromtechnik durchgefiihrt. Fiir lange Ubertragungsstrecken wurde eine
Langskompensation vorgesehen, soweit es sich im Rahmen dieser Machbarkeitsstudie als
kostengiinstige Technik zur Ubertragung der Offshoreleistung herausstellte.

Fiir das Szenario 2020 erfolgte nach eingehender Aussprache mit den Firmen ABB und Sie-
mens eine Abwigung, ob der im Angebot genannte Aufbau eines HGU-Overlay-Netzes mit
der Option zum Multiterminalbetrieb eine notwendige, wirtschaftlich vertretbare und tech-
nisch verfiigbare Losung ist. Diese Technik kénnte der Ubertragung der Offshore-Leistung di-
rekt von See ohne kiistennahe Verbindung zum vorhandenen Drehstromnetz bis in die Last-
schwerpunkte im Landesinneren dienen. Die Multiterminal-Technik ist jedoch auf absehbare
Zeit bei den Herstellern nicht verfiigbar und wiirde zudem auf See die Bereitstellung eines
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hohen Kurzschlussleistungsniveaus erfordern, das von den WEA nicht bereitgestellt wird. Die
Annahme diese Technik bis 2020 wirtschaftlich realisieren zu konnen, wére rein spekulativ.

Des Weiteren wurde der Einsatz erdverlegter gasisolierter Leiter (GIL-Rohrtechnik) mit den
Firmen ABB und Siemens erortert. Diese Technik erfordert in Relation zu einer Freileitung
sehr hohe Herstellungskosten (Doppelleitung GIL mit 2x2000 MVA: 8-12 Mio. €/km, Dop-
pelfreileitung mit 2x2000 MVA: 0,7-0,85 Mio. €/km) und es entsteht zusétzlich ein um den
Faktor drei hoherer Aufwand fiir die Blindleistungskompensation. Der Schaltbetrieb ldngerer
Leitungsstrecken und zusammenhéingender Netze mit GIL-Technik ist sehr erschwert, so dass
diese Technik nur auf kurzen Streckenabschnitten zur Anwendung kommen kann, auf denen
die Errichtung von Freileitungen nicht moglich ist.

Die stationdren Kurzschluss-Stromberechnungen beinhalten Naherungsverfahren gemaf3 DIN
VDE 0102 bzw. IEC 60909, die fiir einige WEA-Typen noch nicht entwickelt worden sind.
Daher wurden die im Angebot aufgefiihrten Kurzschluss-Stromberechnungen und Rechnun-
gen zur Spannungsverteilung bei Netzfehlern nicht mit dem stationdren Berechnungstool
INTEGRAL, sondern anhand der vollstindigen dynamischen Nachbildung mit dem Pro-
gramm NETOMAC durchgefiihrt.

AS 2 Dynamische Untersuchungen

Die netzdynamischen Untersuchungen beinhalten wie angeboten die Uberpriifung der Sys-
temvertraglichkeit der angeschlossenen unterschiedlichen Typen der WEA unter Beriicksich-
tigung des Netzausbaus bis 2015, der anhand der stationiren Lastflussuntersuchungen ermit-
telt wurde. Diese aufwendigen dynamischen Untersuchungen wurden fiir Standardfehlersitua-
tionen durchgefiihrt, wie es bei netztechnischen Untersuchungen und im realen Netzbetrieb
iblich ist. Das Angebot beinhaltet nicht die dynamische Untersuchung samtlicher Szenarien,
die stationdr behandelt wurden.

Untersucht wurden die Blindleistungsbereitstellung, die Beteiligung an der Spannungshaltung
und das Verhalten bei Kurzschliissen entsprechend den neuen WEA-Anschlussbedingungen.
Die Wirkleistungsabgabe bei Netzfrequenzianderungen und der Beitrag zur Netzanlaufzeit-
konstanten konnte nicht bei allen WEA-Typen beriicksichtigt werden, da die abgestimmten
WEA-Modelle dies nicht ermoglichten.

Fiir das Szenario 2020 wurden keine dynamischen Untersuchungen durchgefiihrt, da zur Un-
tersuchung des aussagekriftigsten Falls ,,Schwachlast bei Starkwind“ die Berlicksichtigung
eines WEA-Einspeisemanagements erforderlich ist, das gemi3 Beschluss der PSG ausge-
schlossen wurde. Die Auswirkungen auf den Netzschutz und die HGU-Konverterstationen bei
Netzfehlern wurde nicht untersucht, da hierzu die Behandlung von Schwachlastfillen bei
Starkwind zu kléren war.
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AS 3 Systemauslegung der Seekabel-Ubertragung von Offshore-Windparks zum
Netzanschlusspunkt

Die Systemauslegung der Seekabel bis zum Netzanschlusspunkt wurde fiir die Szenarien
2007, 2010 und 2020 wie angeboten im Sinne einer Machbarkeitsstudie behandelt. Bei der
Systemauslegung der Seekabel-Ubertragung von Offshore-Windparks zu den Netzanschluss-
punkten wird die Art der Anbindung (hochgespannte Drehstrom- oder Gleichstrom-
Ubertragung) einschlieBlich Spannungsebene und Blindleistungskompensation bestimmt.

Der Vergleich zwischen einer radialen Anbindung mit Einzelkabel und einer gebiindelten An-
bindung mehrere Windparks iiber eine Ubertragungsstrecke wurde nicht durchgefiihrt, da die
Verlegung einer groen Zahl von Einzelkabel durch das Wattenmeer grole Genehmigungs-
probleme erwarten lésst.

AS 4 Investitions- und Betriebskosten fiir die Anlandung und den Netzausbau

Die im AS 4 angebotene Ermittlung der Investitionskosten wurde fiir die netztechnisch unter-
suchten Varianten durchgefiihrt. Fiir die Kostenbetrachtung der Netzausbaumaflnahmen wer-
den einheitliche Kalkulationsansitze zugrunde gelegt. Fiir die netztechnisch untersuchten Va-
rianten werden fiir die erforderlichen AusbaumafBinahmen des 380/220-kV-Netzes Kosten ab-
geschitzt. Zusitzlich werden Schétzkosten fiir die Anlandetechnik der Offshore-Windparks
fiir 2007, 2010 und 2020 ermittelt.

Bei der Ermittlung der Kosten fiir den windbedingten Netzausbau liegt der Fokus, in Analogie
zu den Rechnungen, auf dem Ubertragungsnetz. Nicht ermittelt werden die Kosten fiir not-
wendige AusbaumafBnahmen in den unterlagerten Verteilungsnetzen sowie an den Schnittstel-
len zwischen Ubertragungs- und Verteilungsnetz, z.B. Kosten fiir die windbedingten Kapazi-
tatserhohungen von Netztransformatoren infolge starker Riickspeisung aus den unterlagerten
Verteilungsnetzen in das Ubertragungsnetz. Ist jedoch windbedingt die Umstellung eines 220-
kV-Netzgebietes auf 380 kV oder die Verlagerung der Windstromeinspeisung von der leis-
tungsschwicheren 220-kV- in die leistungsstirkere 380-kV-Spannungsebene notwendig, so
sind diese Kosten inkl. der dafiir erforderlichen 380/110-kV-Netztransformatoren ausgewie-
sen.

Fiir die zusétzlich durchgefiihrte Untersuchung fiir 2015 wurden nur die Ausbaukosten zur
Ubertragung der Windleistung an Land ermittelt.

Die Betriebskosten fiir alle Varianten wurden wie in Machbarkeitsstudien iblich mit einem
Faktor aus den Investitionskosten abgeleitet.

Entsprechend Angebot erfolgte nur die Ermittlung der windbedingten Verlustleistungserho-
hung fiir das 380/220-kV-Leitungsnetz. Eine Bestimmung der windbedingten Verlustenergie
und der Verlustkosten war entsprechend Angebot nicht moglich. Hierzu miissten u.a. auch die
unterlagerten Spannungsebenen betrachtet werden sowie regional aufgeloste Zeitreihen fiir
die Windeinspeiseleistung, die Netzlast und die konventionelle Kraftwerkseinspeisung ver-
fiigbar sein, um mit probabilistischen Verfahren Erwartungswerte liber die Dauer einzelner
Verlustleistungsniveaus im Netz bestimmen zu konnen. Die Einbeziehung solch umfangrei-
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cher Untersuchungen war nicht moglich, weil die erforderlichen Daten nicht zur Verfiigung
standen.

Nicht beriicksichtigt sind Kosten fiir den Aufbau der internen Windparknetze auf See und fiir
den Netzanschluss neuer Onshore-Windparks an die Ubertragungsnetze.

Eine tiber die grundsétzlichen Aussagen geméll Kap. 8.7 hinausgehende Bewertung der Ge-
nehmigungsfihigkeit einzelner Leitungstrassen war im Rahmen dieser Studie nicht moglich.,
da verbindliche Aussagen hierzu den gesetzlich vorgebenen Verfahren vorbehalten bleiben
miussen.
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6 Netzberechnungstools
6.1 Stationire Untersuchungen

Fiir die quasistationidren Berechnungen kommt die Netzberechnungssoftware INTEGRAL /1/
der Forschungsgemeinschaft fiir Elektrische Anlagen und Stromwirtschaft e.V. (FGH e.V.)
zum Finsatz.

INTEGRAL wird vornehmlich im deutschsprachigen Raum in derzeit 44 Unternehmen zur
Planung von Netzen eingesetzt. Dazu gehoren Energieversorgungsunternehmen (darunter
Stadtwerke, sowie alle deutschen Ubertragungsnetzbetreiber), Universititen und Leitsystem-
hersteller.

Als Datenformatbasis in INTEGRAL dient das Datenmodell fiir Netzberechnungen der DVG
in der Fassung vom Mai 1999. Der Datentausch zwischen den Unternehmen erfolgt im
Tauschformat des Datenmodells fiir Netzberechnungen der DVG, das sich im deutschsprachi-
gen Raum zu dem herstellerunabhingigen Austauschformat entwickelt hat.

Im Rahmen der Studie wird folgendes Berechnungsmodul genutzt:

Lastfluss mit dem Programmsystem fiir Grundlastfluss, Ausfallrechnung und
Netzwerkreduktion

6.2 Dynamische Untersuchungen

Die im Rahmen dieser Studie durchgefiihrten dynamischen Berechnungen und Simulationen
werden mit der Software NETOMAC /2/ durchgefiihrt. Das Programmsystem NETOMAC
bietet eine Vielzahl an Mdglichkeiten der Simulation aller elektromagnetischen und -
mechanischen Phinomene in elektrischen Energieversorgungssystemen.

Vielfiltige Vorverarbeitungen wie Parametrierung von Leitungen oder Motoren und Identifi-
kation von Modellparametern sind vorhanden. Die Systemanalysemoglichkeiten werden
durch benutzerdefinierte Optimierungsverfahren ergidnzt. Dynamische Modelle fiir Windener-
gieanlagen sind im Programmsystem erweiterungsfahig implementiert. Mit Hilfe des Pro-
grammsystems werden fiir diese Studie Fragen der dynamischen Stabilitdt der konventionel-
len Kraftwerke und WEA sowie Fragen der Systemstabilitidt untersucht. NETOMAC ist ein
kommerzielles Produkt der Firma Siemens und befindet sich mit mehr als 260 Lizenzen bei
80 Kunden weltweit als Netzplanungstool fiir dynamische Netzberechnungen, HGU- und
FACTS Untersuchungen, Industrieprojekte und Kraftwerke im Einsatz.

Der Austausch von Netzdaten zwischen INTEGRAL und NETOMAC erfolgt iiber eine stan-
dardisierte Schnittstelle im DVG-Tauschformat.
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7 Eingangsdaten fiir die Szenarien
7.1 Allgemeines

Fiir jeden betrachteten Zeithorizont werden fiir die stationdren Untersuchungen jeweils die
folgenden Varianten untersucht:

e Starklast ohne Wind

e Starklast mit Wind

e Schwachlast ohne Wind
e Schwachlast mit Wind

Bei den dynamischen Untersuchungen wurde bis zum Jahr 2010 eine selektive Vorgehens-
weise gewdihlt.

Im Netz wird von dem Normalschaltzustand ausgegangen. Alle verfiigbaren Hdochstspan-
nungsleitungen und Transformatoren sind eingeschaltet. In den Schwachlastfillen werden zu-
satzlich Kompensationsspulen eingeschaltet. Fiir neu zu errichtende Leitungen wird eine volle
Blindleistungskompensation durch entsprechende Kompensationsspulen angesetzt.

Die Ausgangsszenarien enthalten im Wesentlichen den strukturbedingten Netzausbau.

Ab dem Szenario 2007 wird als fiir die Abfiihrung der Windenergie erforderlicher und reali-
sierter 380-kV-Netzausbau der zweite Stromkreis auf der Leitung Diele — Meppen beriick-
sichtigt. Ebenso sind zahlreiche 110-kV-Leitungen, 110-kV-Schaltanlagen sowie Transforma-
toren, die zur regionalen Abfiihrung von WEA-Leistung erforderlich sind, bereits als vorhan-
den angenommen. Die mit diesem Netz ohne Wind bedingten Ausbau durchgefiihrten Netzbe-
rechnungen fiihren zu den in Kapitel 8.2 aufgefiihrten Netzengpéssen.

Zur Beschreibung regionaler Auswirkungen wird das deutsche Hochstspannungsnetz in sechs
Netzregionen unterteilt: Ost, Nordwest, Mitte, Stidost, West, Stidwest (s. Abbildung 7-1).
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Abbildung 7-1:  Ubersicht iiber die gebildeten Netzregionen
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Es wird vorausgesetzt, dass der Starklastfall im Winter auftritt und ,,windbereinigt* ist. Die
Starklast wird langfristig als konstant angenommen. Ein effektiver Zuwachs wird bis 2010
durch den Zubau von dezentralen Energieerzeugungsanlagen, die keine Windenergie nutzen
(z.B. Biomasse, Blockheizkraftwerk, Brennstoffzelle) kompensiert. Die Leistungen der In-
dustriebetriebe werden exakt entsprechend den bei den Netzbetreibern bekannten Daten nach-
gebildet.

In der Regel ist die (Winter-)Hochstlast das Hauptauslegungskriterium fiir Betriebsmittel im
Netz. In den vorliegenden Berechnungen wurde nicht die Hochstlast, sondern eine Starklast
zugrunde gelegt, die ca. 90% der absoluten Hochstlast betrdgt. Diese Starklast kann je nach
Netzregion an bis zu 800 Stunden im Jahr auftreten, wie eine Analyse von Daten fiir die ver-
gangenen Jahre zeigt.

Fiir Netze mit hoher Windenergieeinspeisung kann auch der Schwachlastfall mit starker
Windenergieeinspeisung dimensionierend fiir den Netzausbau sein. Die Schwachlast betrigt
je nach Region und Netzbetreiber zwischen 33% und 50% der Starklast, wobei im Schwach-
lastfall die Pumpspeicherkraftwerke zusétzlich als Last beriicksichtigt werden. Die Schwach-
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last wird ,,windbereinigt* ermittelt, d.h. die in den Verteilungsnetzen installierten Windener-
gieanlagen speisen in diesem Fall keine Leistung ein.

Definition WEA-Erzeugungsmanagement und WEA-Einspeisemanagement

In der Studie wird grundsatzlich unterschieden zwischen dem WEA-Erzeugungsmanagement,
das zur Uberbriickung des zeitlichen Verzugs beim Netzausbau angewendet wird, und einem
WEA-Einspeisemanagement, das die Abregelung der Windenergie zur Erhaltung der gesam-
ten Systemstabilitdt gewahrleistet, sowie bei Mangel an Absatzmoglichkeiten eingesetzt wird.

Wird in einer Region die zur Verfiigung stehende Netzkapazitét bereits zu 100% durch Strom
aus erneuerbaren Energien ausgeschopft und sind die zur Behebung der Engpésse identifizier-
ten NetzausbaumaBnahmen noch nicht fertig gestellt, so wird in dieser Ubergangszeit die Ein-
speiseleistung von Windenergieanlagen durch den Netzbetreiber zeitweilig reduziert. Durch
dieses WEA-Erzeugungsmanagement werden die Netzbetriebsmittel wie Freileitungen oder
Transformatoren vor einspeisebedingten Uberlastungen v.a. zur Vermeidung von Schiden ge-
schiitzt und der (n-1)-sichere Zustand fiir das Netz aufrecht erhalten, um Versorgungsausfille
zu vermeiden. Somit wird das Ziel erreicht, zum einen die Versorgungssicherheit beizubehal-
ten und gleichzeitig die Netze optimal fiir die Aufnahme von Strom aus Windkraft zu nutzen.
Windparkbetreibern wird somit — trotz der unzureichenden Kapazitétssituation — ein An-
schluss an das Netz ermoglicht, allerdings unter der Bedingung der Teilnahme am WEA-
Erzeugungsmanagement.

7.2  Einspeisung aus WEA (Onshore und Offshore)

Fiir die Berechnungen in den Starkwindszenarien wird geméfl den Beschliissen des Fachbei-
rats angenommen, dass Onshore deutschlandweit maximal 90% der installierten Leistung aus
WEA gleichzeitig ins Netz einspeist. Fiir den Offshore-Bereich wird bei den stationédren Be-
rechnungen ebenfalls von 90% der installierten Leistung am kiistennahen Anschlusspunkt
ausgegangen. Dieser Faktor ergibt sich bei einer im Vergleich zu Onshore etwas hoheren
gleichzeitigen Einspeisung aus WEA von maximal 95% abziiglich von im Mittel ca. 5% Ver-
lusten im Offshore-Netz zwischen den einzelnen WEA und dem Anschlusspunkt an das
Hochstspannungsnetz der 6ffentlichen Versorgung.

Die eingespeisten On- und Offshore-Windleistungen betragen damit jeweils 90% ihrer instal-
lierten Leistungen.

Fiir die Seekabelauslegung und die Auslegung der Offshore-Windparks in der Nord- und Ost-
see werden die realen Verluste bestimmt, die in Form der von ABB/Siemens gelieferten Mo-
delle anschlieBend in die dynamischen Berechnungen integriert werden.

Die fiir die Berechnungen angenommene eingespeiste Leistung aus WEA belduft sich auf die
in Tabelle 7-1 dargestellten Werte. Das Jahr 2003 spiegelt hierbei beziiglich der installierten
WEA-Leistung den bei den Ubertragungsnetzbetreibern bekannten Stand vom 31.12.2003 wi-
der. Die iibrigen Zeithorizonte entsprechen dem Ergebnis der DEWI-Prognose, die in der Sit-
zung der PSG am 01.04.2004 zu einer erneuten Uberarbeitung beauftragt wurde. Die Offsho-



Eingangsdaten fiir die Szenarien 84

re-Leistung entsprechend Tabelle 7-2 wurde gemdll der in der Fachbeiratssitzung am
17.03.2004 abgestimmten Empfehlungen gewéhlt.

Tabelle 7-1:  Resultierende einspeisende WEA-Leistung (Onshore) je Zeithorizont und
Netzregion [in MW] (Unter Beriicksichtigung des Gleichzeitigkeitsfak-
tors von 0,9)

2003 2007 2010 2015 2020

Ost 4950 7970 8843 9410 10034
Nordwest 4240 4980 5250 5600 5870
Mitte 1590 2020 2160 2178 2450
Siidost 70 200 280 208 315
West 1620 4052 4946 5647 5950
Siidwest 193 368 436 450 450

) 12663 19590 21915 23583 25069

Tabelle 7-2:  Resultierende einspeisende WEA-Leistung (Offshore) je Zeithorizont und
Netzregion [in MW] (Unter Beriicksichtigung des Gleichzeitigkeitsfak-
tors von 0,9)

2003 2007 2010 2015 2020
Ost 0 203 910 1540 1540
Nordwest 0 383 3987 7281 16776
Mitte 0 0 0 0 0
Siidost 0 0 0 0 0
West 0 0 0 0 0
Siidwest 0 0 0 0 0
> 0 586 4897 8821 18316

7.3 Nachbildung des Netzes

Die Zuordnung der WEAs auf die Netzknotenpunkte erfolgte auf der Grundlage der DEWI-
Windprognose. Da die vom DEWI ermittelten Onshore- und Offshore-Ausbauszenarien fiir
die Zeithorizonte 2007, 2010, 2015 und 2020 lediglich fiir Planungsrdume und nur teilweise
mit Zuordnung zu den dazugehorigen Landkreisen und kreisfreien Stidten zur Verfiigung ge-
stellt wurden, musste die konkrete Zuordnung zu den entsprechenden Netzknoten des Hochst-
spannungsnetzes bzw. den unterlagerten 110-kV-Netzen und damit zu den Teilnetzen sowie
Umspannwerken, die fiir die Berechnungen zwingend erforderlich ist, bei den UNB durchge-
fiihrt werden.

Alle Onshore-Windparks wurden mit einem cos ¢ zwischen 0,98 kapazitiv und 0,98 induktiv,
Offshore-Windparks wurden am Netzanschlusspunkt mit einem cos ¢ 0.95 kapazitiv und in-
duktiv nachgebildet.
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Der Blindleistungsbedarf der Industriekunden wurde entsprechend vorhandener Messwerte
nachgebildet. Das Blindleistungsverhalten der unterlagerten Netze wurde in Grundsatzunter-
suchungen festgestellt und entsprechend modelliert. Der Leistungsfaktor der Last liegt je nach
Gebiet zwischen 0,9 und 1,0.

Bei der Nachbildung der 110-kV-Netze sind bei den beteiligten UNB, bedingt durch unter-
schiedliche Unternehmensstrukturen, geringfiigige Unterschiede vorhanden.

Die 110-kV-Ebene wurde in denjenigen Fillen vollstindig nachgebildet, wo Eigentumsanteile
eines UNB bestehen und nennenswerte konventionelle Kraftwerke (>10 MW) und Windein-
speisungen bereits heute vorhanden oder kiinftig zu erwarten sind. Damit ist etwa die Hélfte
aller deutschen 110-kV-Netze unreduziert nachgebildet. Alle tibrigen 110-kV-Netze sind auf
die 110-kV-seitigen Knoten der Hochstspannung/110-kV-Abspannung reduziert, d.h. es sind
entsprechende 110-kV-Ersatzzweige beriicksichtigt, so dass auch deren elektrisches Verhalten
in Bezug auf das Ubertragungsnetz korrekt abgebildet wurde.

Die 110-kV-Netze enthalten groere Windparks, HKW’s und GuD-Kraftwerke als direkte
Netzeinspeisungen. Diese Netzeinspeisungen beriicksichtigen aufBlerdem sonstige EEG-
Einspeisungen (Laufwasser). Alle weiteren Einspeisungen in die Spannungsbenen < 110 kV
wurden mit den 110 kV/MS-Wirk- und Blindleistungslasten saldiert.

7.4 Beriicksichtigung der Betriebsweisen des Netzes

Die stationdren Netzberechnungen beriicksichtigen die festgelegten Betriebsweisen des Net-
zes sowie die nutzbaren technischen Auslegungsparameter der Netzkomponenten.

Nennstrome

Fiir die Netzdimensionierung werden die in DIN EN 50182 festgelegten Nennstrome von
Freileitungen entsprechend der baulich vorhandenen Beseilung zu Grunde gelegt. Grundlage
fiir diese Nennstrome sind die fiir Deutschland in der Norm angesetzten Klimadaten von Son-
neneinstrahlung, Windgeschwindigkeit und Lufttemperatur sowie die fiir Aluminium/Stahl-
Seile geltende Grenztemperatur von 80 °C.

Die Verdnderung eines oder mehrerer dieser Parameter konnte zu einem erhéhten zuldssigen
Strom der Leiterseile fiihren, der jedoch durch die Norm nicht abgedeckt ist. Zur Realisierung
des theoretisch vorhandenen Potenzials sind Fragen juristischer, technischer und wirtschaftli-
cher Art zu klaren. Der Betrieb der Stromkreise mit hoheren Stromen oberhalb ihrer Nenn-
werte setzt insbesondere die Einfiihrung eines technisch geeigneten und anerkannten Lei-
tungsmonitorings voraus, so dass eine Personengefihrdung und eine Beeintrachtigung der
Netzsicherheit infolge zu hoher Leiterseildurchhinge sowie etwaige Haftungsanspriiche aus-
geschlossen werden kdnnen. Der groBriumigen Nutzung theoretisch erzielbarer hoherer Uber-
tragungsleistungen einzelner Stromkreise sind aulerdem durch forciert anwachsende Stabili-
titsprobleme Grenzen gesetzt, da die groBriumigen Spannungswinkel bei hdheren Ubertra-
gungsleistungen um so mehr anwachsen, wenn kein entsprechender Leitungszubau erfolgt.
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Die technisch und juristisch abgesicherte Festlegung neuer Grenzwerte unter Beriicksichti-
gung dieser Zusammenhiinge kann insbesondere mit Blick auf weitrdumige Ubertragungsnet-
ze innerhalb dieser Studie nicht geleistet werden.

Es wird vorausgesetzt, dass Engpédsse in Umspannwerken, die durch Stromwandler, TFH-
Sperren, Trenner, Leistungsschalter oder Feldbeseilungen zurzeit noch bestehen, zeitnah be-
seitigt werden konnen. Gleiches gilt fiir verringerte Stromtragfiahigkeiten aufgrund zu gerin-
ger Bodenabstidnde der Leiterseile. Der hierflir erforderliche finanzielle Aufwand wird nicht
erfasst.

Spannungs- und Blindleistungsregelung

Der Leistungsbedarf der unterlagerten Verteilungs- und Industrienetze wird als unabhéngig
von der Spannung im Ubertragungsnetz angenommen, da sowohl die 110-kV-Spannung als
auch die Mittelspannung automatisch iiber die Stufensteller der Transformatoren konstant
gehalten wird.

Die Spannung im Ubertragungsnetz wird im ungestdrten Zustand entsprechend der Betriebs-
praxis zur Minimierung der Wirkverluste auf ein mdglichst hohes Niveau innerhalb des Span-
nungsbandes von 400 kV £ 5 % eingestellt. Der Blindleistungsaustausch zwischen benachbar-
ten Netzgebieten wird moglichst gering gehalten, um Verluste durch Blindleistungstransporte
zu vermeiden. Dies geschieht durch Regelung der Blindleistung von allen an das Hochstspan-
nungsnetz angeschlossenen konventionellen Kraftwerken. Reichen die Blindleistungsreserven
nicht aus, um den Blindleistungshaushalt einer Region auszugleichen, miissen dort Kompen-
sationsmittel wie Spulen, Kondensatoren, Static Var Compensators (SVC) oder Phasenschie-
ber zum Einsatz kommen. Fiir den Ausfall des gréften Blindleistungserzeugers ist Redundanz
vorzusehen.

Durch eine hieriiber hinaus gehende Anhebung der Netzspannung lédsst sich keine nennens-
werte Reduzierung der Verluste bzw. Erhohung der Ubertragungsfihigkeit des Netzes erzie-
len, da das Spannungsprofil wie oben beschriebenen bereits iiberwiegend im oberen Bereich
des betrieblich zuldssigen Spannungsbands liegt. Hierbei ist zu beriicksichtigen, dass im rea-
len Netzbetrieb in der Regel bereits bei einem Messwert von 415 kV eine Uberspannungs-
warnung erfolgt und bei weiterem Spannungsanstieg Kompensationsspulen automatisch zuge-
schaltet werden. Des Weiteren ist zu beachten, dass die Messtoleranzen im Bereich von +/-
5 kV liegen, was im Dauerbetrieb einen entsprechenden Sicherheitsabstand zu den zuldssigen
Maximalspannungen erfordert.

Lastfluss- und Spannungsregelung bei (n-1)-Ausfillen

Die in den Ausbauszenarien vorgesehenen Querregler haben einen Regelbereich von +/- 40%,
entsprechend 22 Grad. Die Einstellung wird so vorgenommen, dass im Ausfall die geringsten
Auslastungen auftreten.

Der Untersuchung von (n-1)-Ausféllen liegt die Auslastung im Zustand nach Ausregeln der
Spannung regelnden Transformatoren, nach Anpassung der Blindleistungseinspeisung aus



Eingangsdaten fiir die Szenarien 87

Kraftwerken und nach Ausgleich der Wirkleistung durch die UCTE-weite Primérregelung zu
Grunde.

7.5 Bilanzierung und Kraftwerkseinsatz
7.5.1 Allgemeines

Fiir die gewdhlten Zeithorizonte werden fiir die konventionellen Kraftwerke die derzeit be-
kannten Stilllegungen einschlieBlich Kernkraftwerksausstieg und geplante Neubauten bertick-
sichtigt. Der jeweils notwendige Ersatz wird, soweit moglich, an netztechnisch geeigneten
Standorten vorgenommen, so dass fiir deren netzseitige Einbindung keine zusétzlichen Inves-
titionskosten erforderlich sind. Lésst sich diese Maflnahme nicht umsetzen, so miissten die
netzseitigen Einbindungskosten getrennt ausgewiesen werden. Dadurch wiirde eine Trennung
von den durch die Windkraft bedingten Netzausbaukosten erreicht.

Der Kraftwerkseinsatz innerhalb Deutschlands erfolgt nach merit order, d.h. es wird davon
ausgegangen, dass die Kraftwerksleistung nach wirtschaftlichen Gesichtspunkten abgerufen
wird. Dies bildet die praktizierte Realitét ab, in der aufgrund des Unbundling die Kraftwerks-
gesellschaften unabhingig von den Netzgesellschaften den Strom an der Borse handeln und
an beliebige Verbraucher liefern konnen. Damit wird eine weitgehende Kompatibilitdt zur
Vorgehensweise in Studienteil 3 erreicht.

Absoluten Vorrang genielen die Einspeisungen aus Erneuerbaren Energien, insbesondere aus
WEA. Als nicht absenkbare Grundeinspeisungen werden sonstige REG wie Laufwasserkraft-
werke, Biomasseanlagen usw., Anlagen mit Wérmeauskopplung, Gichtgasanlagen und In-
dustrie-Kraftwerke angenommen, die weitgehend unabhéngig von der Windenergieprodukti-
on eingesetzt werden.

Bei sinkender Nachfrage werden nach merit order vorrangig Spitzenlastkraftwerke und Mit-
tellastkraftwerke (z.B. Gas- und Steinkohlekraftwerke) in ihrer Leistung reduziert. Pumpspei-
cherkraftwerke werden vor allem zur Deckung der Spitzenlast angenommen; bei geringer
Nachfrage werden sie im Pumpbetrieb eingesetzt. Dabei wurde beachtet, dass die Pumpspei-
cherkraftwerke nicht in jedem Zeitraum mit der vollen Leistung verfligbar sind, da im un-
giinstigsten Fall das Oberbecken gerade voll bzw. leer sein kann. Revisionszeiten von Grund-
lastkraftwerken werden fiir die Schwachlastfille mit und ohne Wind beriicksichtigt, so dass
einige Kernkraftwerke und Braunkohlekraftwerke dann nicht zur Verfiigung stehen. Aus Sta-
bilitdtsgriinden erforderliche Grundlastkraftwerke, wie z.B. Kern- und Braunkohlekraftwerke
werden - soweit zum Erhalt einer ausgeglichenen Leistungsbilanz notwendig - mit reduzierter
Leistung angesetzt.

Die detaillierte Aufstellung der beriicksichtigten Kraftwerksleistung iiber die einzelnen Zeit-
horizonte findet sich im Anhang B. Hier wird eine Differenzierung nach Primérenergietré-
gern, Netzregionen und Belastungsszenarien durchgefiihrt.

Das umgebende UCTE-Netz wird fiir die Starklastfille entsprechend dem Referenzfall 2003
(UCTE-Lastflussvorschau fiir 2003) mit Verdnderungen im belgischen Hochstspannungsnetz
(zusitzliche 380-kV-Stromkreise ab 2007, Querregler ab 2020) beriicksichtigt. Damit wird
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unterstellt, dass fiir die Starklastfille keine signifikante Anderung des europdischen Handels
im Vergleich zu dem UCTE-Referenzfall 2003 eintreten wird.

Fiir einzelne Engpassstellen miissten detailliert unter Variation der maf3geblichen Parameter
zusdtzliche Analysen durchgefiihrt werden. Bei Starkwind im Schwachlastfall 2010, 2015 und
2020 wird ein wesentlich erhohter Austausch mit dem Ausland zugrunde gelegt. Dies ist not-
wendig, um in Deutschland geniligend konventionelle Kraftwerksleistung zum Erhalt der
Netzstabilitdt und als Regelleistung zum Ausgleich schwankender Einspeisung aus WEA ver-
fligbar zu haben.

Der aktuelle Austausch elektrischer Energie zwischen Skandinavien und Kontinentaleuropa
zeigt, dass zu Starklastzeiten werktags Energie aus Skandinavien nach Deutschland und zu
lastschwécheren Zeiten Energie von Deutschland nach Skandinavien {ibertragen wird. Ursa-
che hierfiir ist die Differenz der Marktpreise. Die in den Szenarien bis 2015 zu Grunde geleg-
te Windenergieeinspeisung in Deutschland erfordert zu Starklastzeiten weiterhin den Einsatz
von Steinkohle, so dass die Grenzkosten fiir die Stromerzeugung in Deutschland hoher als der
Marktpreis in Skandinavien sind. Dies fiihrt zu Starklastzeiten zu einer Energielieferung von
Skandinavien in Richtung Deutschland.

Im Schwachlastfall mit Windenergieeinspeisung wird die Exportmoglichkeit in Richtung Di-
nemark aufgrund der auch in Dianemark in den nichsten Jahren noch weiter zunehmenden In-
stallation von Windenergieleistung eingeschrankt.

In den folgenden Kapiteln werden fiir die untersuchten Zeithorizonte 2003, 2007, 2010, 2015
und 2020 fiir Deutschland die Einspeisungen, getrennt nach konventioneller Erzeugung,
Pumpspeicher- und Windenergieerzeugung, sowie Importleistungen den Abgaben, differen-
ziert nach determinierter Netzlast, Pumpspeichern, den Verlusten und sonstigen Austausch-
leistungen, gegeniibergestellt. Eine detaillierte Aufschliisselung der konventionellen Einspei-
sung nach Primérenergietrdgern findet sich in Anhang B.

Die in der Abbildung und in den Tabellen ausgewiesenen Verluste spiegeln die im Hochst-
spannungsnetz, d.h. auf den Hochstspannungsleitungen der Spannungsebenen 380 kV und
220 kV, auftretenden Verluste wider. Die im unterlagerten Netz - soweit nachgebildet - auf-
tretenden Verluste sind in den Belastungen enthalten.

Die Verdnderung der Leistungsfliisse zwischen den Netzregionen durch den Einfluss der
Windenergie fiir die untersuchten Varianten ist in Ubersichtsbildern dargestellt. Die Berech-
nungsergebnisse stellen die Situation im Normalschaltzustand dar.
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7.5.2 Zeithorizont 2003

In Abbildung 7-2 sind die fiir das Jahr 2003 ermittelten Erzeuger und Verbraucher fiir alle un-
tersuchten Szenarien gegeniibergestellt.

Abbildung 7-2:  Gegeniiberstellung von Erzeugung, Netzlast, Verlusten und sonstigen
Austauschleistungen fiir die untersuchten Szenarien in 2003
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In Abbildung 7-4 und Abbildung 7-5 sind die berechneten Leistungsfliisse zwischen den
Netzregionen fiir die vier Szenarien dargestellt.



Eingangsdaten fiir die Szenarien

90

Abbildung 7-3: Legende fiir die folgenden Blockschaltbilder
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Abbildung 7-4:

2003 bei Starklast (oben: mit Wind , unten: ohne Wind)
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7.5.3 Zeithorizont 2007

In Abbildung 7-6 sind die fiir das Jahr 2007 ermittelten Erzeuger und Verbraucher fiir alle un-
tersuchten Szenarien gegeniibergestellt. Gegeniiber dem Zustand fiir das Jahr 2003 sind die
Windstromeinspeisungen deutlich erhoht. Es zeigen sich deutlich erhdhte Netzverluste in den
Lastfdllen mit Wind.

Abbildung 7-6: Gegeniiberstellung von Erzeugung, Netzlast, Verlusten und sonstigen
Austauschleistungen fiir die untersuchten Szenarien in 2007

80.000

MW

konventionelle determinierte
Erzeugung Last

stochastische Wind-
Netzverluste
|:| stromeinspeisung -

|:| Pumpspeicher |:| Ex-/Import

70.000 H

60.000 -

50.000

B

40.000 -

30.000 -

20.000

10.000 -

0 n T T T
Starklast Starklast Schwachlast Schwachlast
ohne Wind mit Wind ohne Wind mit Wind

In Abbildung 7-7 und Abbildung 7-8 sind die berechneten Leistungsfliisse zwischen den
Netzregionen fiir die vier Szenarien dargestellt.
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Abbildung 7-7
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Abbildung 7-8: Austauschleistungen und Lastfliisse zwischen den Netzregionen fiir
2007 bei Schwachlast (oben: mit Wind , unten: ohne Wind)
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7.5.4 Zeithorizont 2010

In Abbildung 7-9 sind die fiir das Jahr 2010 ermittelten Erzeuger und Verbraucher fiir alle un-
tersuchten Szenarien gegeniibergestellt. Gegeniiber dem Zustand fiir das Jahr 2007 sind die
Windstromeinspeisungen nochmals erhoht. Im Schwachlastfall ist die Leistung aus der sto-
chastischen Windstromeinspeisung grofer als die aus konventioneller Erzeugung. Ein Gleich-
gewicht wird erst durch erhdhten Export ins Ausland erreicht.

Abbildung 7-9: Gegeniiberstellung von Erzeugung, Netzlast, Verlusten und sonstigen
Austauschleistungen fiir die untersuchten Szenarien in 2010
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In Abbildung 7-10 und Abbildung 7-11 sind die berechneten Leistungsfliisse zwischen den
Netzregionen fiir die vier Szenarien dargestellt.
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7.5.5 Zeithorizont 2015

In Abbildung 7-12 sind die fiir das Jahr 2015 ermittelten Erzeuger und Verbraucher fiir alle
untersuchten Szenarien gegeniibergestellt. Gegeniiber dem Zustand fiir das Jahr 2010 sind die
Windstromeinspeisungen nochmals erhoht. Im Schwachlastfall ist die Leistung aus der sto-
chastischen Windstromeinspeisung grofer als die aus konventioneller Erzeugung. Ein Gleich-
gewicht wird erst durch erhdhten Export ins Ausland erreicht.

Abbildung 7-12: Gegeniiberstellung von Erzeugung, Netzlast, Verlusten und sonstigen
Austauschleistungen fiir die untersuchten Szenarien in 2015
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In Abbildung 7-13 und Abbildung 7-14 sind die berechneten Leistungsfliisse zwischen den
Netzregionen fiir die vier Szenarien dargestellt.
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7.5.6 Zeithorizont 2020

In Abbildung 7-15 sind die fiir das Jahr 2020 ermittelten Erzeuger und Verbraucher fiir alle
untersuchten Szenarien gegeniibergestellt. Gegeniiber dem Zustand fiir das Jahr 2015 sind die
Windstromeinspeisungen nochmals deutlich erhdht. Bereits im Starklastfall mit Wind iiber-
wiegt in der Erzeugung der Anteil aus WEA. Die Netzverluste in den Starkwindféllen sind
nochmals angestiegen.

Abbildung 7-15: Gegeniiberstellung von Erzeugung, Netzlast, Verlusten und sonstigen
Austauschleistungen fiir die untersuchten Szenarien in 2020
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Abbildung 7-17: Austauschleistungen zwischen den Netzregionen fiir 2020 bei
Schwachlast (oben: mit Wind , unten: ohne Wind)
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8 Ergebnisse der stationiiren Berechnungen
8.1 Allgemeines

Mit dem derzeitigen Netz einschlieBlich der Struktur bedingten Netzausbaumallnahmen wer-
den die Belastungsfille ohne WEA-Einspeisung im Betrachtungszeitraum beherrscht. Durch
die Beriicksichtigung der Windenergieeinspeisung bei entsprechender Verdrangung konventi-
oneller Kraftwerksleistung entsprechend Kapitel 7.5 wird der zusétzliche windbedingte Netz-
ausbau ermittelt. Der Netzausbau umfasst in allen 4 Belastungsfillen das gleiche Mengenge-
rist, d.h. es wird eine Netzkonfiguration ermittelt, die den Belangen aller Belastungsfille der
jeweiligen Zeitstufe gerecht wird.

Die (n-1)-Sicherheit im deutschen Verbundnetz muss durch NetzausbaumalBBnahmen in Form
von Leitungsneubau, den Einsatz von Querreglern, Schaltanlagenertiichtigung bzw. —neubau,
Blindleistungsbereitstellung und sonstigen Mafinahmen, z. B. Einsatz von SVC, gesichert
werden.

Der grundsitzlich erforderliche Mehrbedarf an EEG-bedingter Ubertragungskapazitit erfor-
dert Leitungsneubau. Nur in Einzelfdllen kdnnen Lastfluss steuernde MaBBnahmen (Querregler
oder FACTS) eingesetzt werden, um lokale Uberlastungen zu beseitigen.

AuBerdem notwendige Schaltfeldertiichtigungen, Erhohungen der Stromtragfihigkeit oder
Verianderungen des Bodenabstandes wurden untersucht, werden aber nicht im Einzelnen auf-
geflihrt und mit Kosten bewertet.

Da die bisherigen Erfahrungen mit Genehmigungszeiten beim Leitungsbau die zeitgerechte
Realisierung von Projekten, die bis 2010 realisiert sein sollten, als sehr unwahrscheinlich er-
scheinen lassen, muss ein Weg zur Beschleunigung der Genehmigungsverfahren fiir den Lei-
tungsneubau gefunden werden.

Fiir eine mogliche Ubergangszeit, in der die Windparks bereits errichtet sind, die erforderli-
chen Netzausbauten jedoch nicht, muss durch ein WEA-Erzeugungsmanagement gemif3 EEG
zwingend sichergestellt werden, kritische Netzsituationen zur Gewahrleistung der Versor-
gungssicherheit durch zeitweise Begrenzung der WEA-Einspeisung zu verhindern.

Der Blindleistungsbedarf des deutschen Verbundnetzes erhoht sich durch die Einspeisung aus
WEA betrichtlich, da zahlreiche Stromkreise stark ausgelastet im {ibernatiirlichen Bereich be-
trieben werden. Da bei Starkwind dariiber hinaus eine Reihe konventioneller Kraftwerke
windbedingt nicht betrieben werden kann, wird von den Offshore-Windparks und den neuen
Onshore-WEA die Bereitstellung von Blindleistung entsprechend dem VDN Transmission
Code 2003 verlangt.

Die auBlerhalb des deutschen Verbundnetzes notwendigen NetzausbaumafBnahmen werden
hierbei nicht ndher untersucht, da sie nicht Gegenstand dieser Studie sind.
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8.2 Notwendige Netzverstirkungs- und Ausbaumafinahmen
8.2.1 Zeithorizont 2007

Fiir den Zeithorizont bis 2007 wurde von dem in Abbildung 8-1 dargestellten deutschen Ver-
bundnetz ausgegangen, dessen Struktur dem Stand von 2003 entspricht. Es wurde der Nor-
malschaltzustand unterstellt.

Als strukturbedingte NetzausbaumalBBnahmen werden im Szenario 2007 berticksichtigt:
- 380-kV-Leitungsbau Bechterdissen — Giitersloh - Uentrop
- 380-kV-Leitungsbau Dauersberg — Limburg — Pkt. Hiinfelden

Abbildung 8-1: Ausgangssituation fiir die Berechnungen zu 2007
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Analyse des Szenarios 2007 ohne Netzausbau

Erste Untersuchungen mit diesem Netz zeigen, dass bereits im Normalbetrieb bei Schwachlast
mit Wind Uberlastungen gemiB Tabelle 8-1 auftreten. So tritt beispielsweise im Raum U-
ckermark bereits im Grundfall eine Auslastung von 128% auf der 220-kV-Leitung Pasewalk —
Vierraden auf. Die Uberlastungen im Norden werden in groBem Umfang durch Transite aus
Skandinavien beeinflusst. Deshalb ergibt sich bereits vor Errichtung der groflen Offshore-
Windparks die Notwendigkeit zur Aufstellung von Querreglern.

Tabelle 8-1:  Darstellung aller im Szenario 2007 ohne Netzausbau im Grundfall bzw.
(n-1)-Fall iiber 100% ausgelasteter Netzelemente (Auslastung Grundfall
+ Auslastung (n-1)-Fall)

Starklast Schwachlast Bezugs-
mit Wind mit Wind strom

1 | Hamburg/Nord — Stade 220kV 85% 61 %
(Hamburg/Nord — Stade, 2.SK) 119 % 83 % 820 A

2 | Dollern — Wilster 380kV 69 % 45 %
(Dollern — Wilster, 2.SK) 102 % 65 % 20004

3 | Conneforde — Diele 380kV 88 % 60 % 2100 A
(Conneforde - Diele, 2.SK) 122 % 105 %

4 | Ovenstidt — Bechterdissen 380kV 68 % 46 % 2720 A
(Ovenstadt — Bechterdissen, 2.SK) 110 % 74 %

5 | Grohnde — Wiirgassen 380kV 75 % 60 % 2580 A
(Grohnde — Wiirgassen, 2.SK) 102 % 80 %

6 | Wahle — Grohnde 380kV 69 % 47 % 2720 A
(Wabhle — Grohnde, 2.SK) 110 % 73 %

7 | Wahle — Helmstedt 380kV 60 % 27 % 2720 A
(Wahle — Helmstedt, 2.SK) 102 % 46 %

8 | Helmstedt — Wolmirstedt 380kV 75 % 42 % 2040 A
(Helmstedt — Wolmirstedt , 2. SK) 136 % 77 %

9 | 380/220-kV-Trafo Lauchstidt 146 % 103 % 966 A
(Remptendorf — Rohrsdorf) 157 % 109 %

10 | 380/220-kV-Trafo Redwitz 110 % 60 %
(Redwitz — Oberhaid 380 kV) 133 % 71 % 866 A

11 | Remptendorf - Redwitz 380kV 82 % 52% 2520 A
(Remptendorf — Redwitz , 2. SK) 140 % 87 %

12 | Remptendorf — Rohrsdorf 380kV 106 % 66 % 2580 A
(Remptendorf — Vieselbach) 131 % 87 %

13 | Pasewalk — Vierraden 220kV 86 % 128 % 900 A
(Bertikow — Neuenhagen) 119 % 162 %

14 | Pasewalk — Vierraden 220kV 86 % 128 % 900 A
(Perleberg — Wolmirstedt) 128 % 160 %

15 | Krajnik — Vierraden 220kV 53% 94 %
(Krajnik — Vierraden , 2. SK) 100 % 177 % 1030.A
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16 | Krajnik — Vierraden 220kV 53 % 94 %

(Perleberg — Wolmirstedt) 63 % 102 % 10304
17 | Bertikow — Neuenhagen 220kV 57 % 59 %

(Pasewalk — Vierraden) 90 % 107 % 1070 A
18 | Pulgar — Vieselbach 380kV 75 % 41 %

(Pulgar — Vieselbach , 2. SK) 118 % 64 % 2520A
19 | Béarwalde — Schmolln 380kV 62 % 44 %

(Barwalde — Schmolln, 2. SK) 104 % 73 % 2520 A

Aufgrund langer Genehmigungs-/Realisierungszeiten wurden als NetzverstirkungsmalBnah-

men fiir das Szenario 2007 als Start-Vorgabe nur solche MaBnahmen zugelassen, bei denen

die vorhandene Infrastruktur lediglich ertiichtigt, durch Seilauflage erginzt bzw. auf

eine hohere Spannungsebene umgestellt werden muss (z.B. Thiiringen, Franken von

220 kV = 380 kV) oder

der Ausbau weitestgehend nur innerhalb bestehender Anlagen erfolgt.

Im Szenario 2007 werden daher die in Abbildung 8-2 bzw. Tabelle 8-2 dargestellten Netzver-
starkungsmaBnahmen beriicksichtigt. Trotz der in 2007 beriicksichtigten Netzausbaumal-
nahmen, treten weiterhin die in Tabelle 8-5 dargestellten Uberlastungen bzw. Verletzungen
der (n-1)-Sicherheit auf.
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Abbildung 8-2: Ubersicht iiber beriicksichtigte Netzverstirkungen in 2007

Leitungsverbindungen

== 380 kV ¢
— 220 kaetﬂe_hsspannu

== HGU-Freileitung/Kabel

e Stromrichterstationen
® Umspannwerke

1 x Querregler in Brunsbuttel
2 X Querregler in Diele
Netzverstarkung Thuringen
Netzverstarkung Franken |
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Tabelle 8-2:

Beriicksichtigte notwendige Netzausbaumafinahmen in 2007

Bereich/Netzknoten Maflnahme
Brunsbiittel 1 Stck. Querregler mit 1.400 MVA
Diele 2 Stck. Querregler mit je 1.400 MVA

Netzverstirkung Thiiringen

Umstellung der Stromkreise Rohrsdorf — Weida — Rempten-
dorf und Vieselbach — GroB3schwabhausen — Remptendorf von
220 kV auf 380 kV, Aufstellung von zwei 380/220-kV-Trafo
in Remptendorf

Netzverstirkung Franken I

Umstellung von 220kV auf 380kV (Redwitz — Kriegenbrunn
82km)

Conneforde Erweiterung um 380/220-kV-Trafo

Wolmirstedt Ertiichtigung 380-kV-Schaltanlage

Borken Ertiichtigung 380-kV-Schaltanlage

NORDWEST Bereitstellung von ca. 1000 Mvar Kondensatoren/SVC

MITTE Bereitstellung von ca. 2300 Mvar Kondensatoren /SVC

OST Bereitstellung von ca. 1200 Mvar Kondensatoren

SUDOST Bereitstellung von ca. 1100 Mvar Kondensatoren /SVC

verteilt Ertiichtigung diverser Freileitungen auf Seil-Nennstrom (z.B.
Nachregulage)

verteilt Ertiichtigung diverser Leitungsfelder auf Seil-Nennstrom

Tabelle 8-3:

Ubersicht iiber erforderliche NetzausbaumaBnahmen im Szenario 2007

mit Bezug zum 110-kV-Netz

Bereich/Netzknoten Mafinahme

Weida 380/110-kV-Transformator mit 300 MVA

Eula 2 x 380/110-kV-Transformator mit je 200 MVA
Grof3schwabhausen 380/110-kV-Transformator mit 200 MVA
Conneforde 380/110-kV-Transformator mit 300 MVA
Alfstedt 380/110-kV-Transformator mit 300 MVA
Flensburg 2 x 380/110-kV-Transformator mit je 300 MVA
Poschendorf 2 x 380/110-kV-Transformator mit je 300 MVA
Landesbergen 380/110-kV-Transformator mit 200 MVA
Kriegenbrunn 380/110-kV-Transformator mit 300 MVA

Bei Berechnungen mit Ausfall jeweils eines der o.g. Betriebsmittel im ansonsten ungestorten
Netz, die fiir die Varianten mit Wind durchgefiihrt wurden, zeigten sich bei Berlicksichtigung
aller identifizierter NetzausbaumaBnahmen folgende Uberlastungen im (n-1)-Fall, die in
Tabelle 8-4 dargestellt sind.
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Begriindung der fiir 2007 ermittelten Netzausbaumafinahmen

Tabelle 8-4:  Uberlastungen bei Wegfall einer NetzausbaumafBnahme in 2007

Maflnahme Begriindung
1 x Querregler Brunsbiittel Bei Ausfall des Stromkreises Dollern - Wilster wird der paral-

lele Stromkreis mit 102 % belastet, das entspricht 1420 MW.

2x Querregler Diele Bei Ausfall eines Stromkreises Conneforde - Diele wird der
verbleibende mit 115 % belastet, das entspricht 1700 MW.

Bei Ausfall des Stromkreises Remptendorf — Vieselbach wird
der Stromkreis Remptendorf — Rohrsdorf mit 131 % belastet,
das entspricht 2320 MVA. (Der Stromkreis Remptendorf —
Aufstellung von 2 Verbundkupplern) Rohrsdorf ist bereits im Grundfall mit 106 % belastet).

Netzverstarkung Thiiringen

(Umstellung von 220 kV auf 380 kV,

Bei Ausfall des Stromkreises Helmstedt — Wolmirstedt wird
der 2. Stromkreis Helmstedt — Wolmirstedt mit 136 % be-
lastet, das entspricht 1950 MVA (Schaltfeld-Uberspannung in
der Anlage, Engpass in der Sammelschiene).

Bei Ausfall des Stromkreises Redwitz -Oberhaid wird der Tra-
fo Redwitz mit {iber 130% belastet, das entspricht 800 MW.

Ersatzneubau Anlage Wolmirstedt

Netzverstarkung Franken |
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Tabelle 8-5:

Darstellung aller im Szenario 2007 mit Netzausbau im Grundfall bzw.

(n-1)-Fall iiber 100% ausgelasteter Netzelemente (Auslastung Grundfall

+ Auslastung (n-1)-Fall)

Starklast Schwachlast Bezugs-
mit Wind mit Wind strom
1 | Hamburg/Nord — Stade 220kV 85 % 58 % 220 A
(Hamburg/Nord — Stade, 2.SK) 119 % 80 %
2 | Ovenstidt — Bechterdissen 380kV 70 % 50 % 5720 A
(Ovenstadt — Bechterdissen, 2.SK) 112 % 81 %
3 | Grohnde — Wiirgassen 380kV 75 % 63 % 2580 A
(Grohnde — Wiirgassen, 2.SK) 105 % 88 %
4 | Wahle — Grohnde 380kV 70 % 50 %
(Wahle — Grohnde, 2.SK) 111 % 79 % 2720 A
5 | Pasewalk — Vierraden 220kV 90 % 116 % 900 A
(Bertikow — Neuenhagen) 123 % 144 %
6 | Pasewalk — Vierraden 220kV 90 % 116 % 900 A
(Perleberg — Wolmirstedt) 131 % 151 %
7 | Krajnik — Vierraden 220kV 56 % 95 %
(Krajnik — Vierraden , 2. SK) 105 % 179 % 1030.A
8 | Krajnik — Vierraden 220kV 56 % 95 %
(Perleberg — Wolmirstedt) 65 % 103 % 10304
9 | Pulgar — Vieselbach 380kV 76 % 44 %
(Pulgar — Vieselbach , 2. SK) 112 % 65 % 2520 A
10 | Birwalde — Schmélln  380kV 64 % 45 %
(Birwalde — Schmélln, 2. SK) 106 % 5% 2520 A
1T | Remptendorf — Oberhaid 380kV 87 % 47 %
(Remptendorf — Kriegenbrunn) 120 % 64 % 2204
12 | 380/220-kV-Trafo Lauchstidt 139 % 100 % 266 A
(Remptendorf — Rohrsdorf) 143 % 103 %

Das 380-kV-Leitungsbauprojekt Gorries — Kriimmel, dessen Baukosten bei VE Transmission
bewilligt sind, zu dem das o6ffentlich-rechtliche Genehmigungsverfahren bereits eingeleitet

wurde und dessen Realisierungs-Zeithorizont von VE Transmission mit 2007 eingeschitzt

wird, wiirde fiir das Szenario 2007 einen Beitrag zur Vermeidung kritischer Normalbetriebs-

belastungen im Raum Uckermark erbringen und insgesamt in der Netzregion Ost zum Errei-
chen der (n-1)-Sicherheit beitragen. Aufgrund des vereinbarten Nachhaltigkeitsprinzips wird
dieser Leitungsbau nicht als Ergebnis der dena-Studie (siehe Kapitel 8.2.4) berticksichtigt.

Um einen stabilen und sicheren Netzbetrieb zu gewéhrleisten, sind voriibergehend geeignete

MaBnahmen, wie z.B. WEA-Erzeugungsmanagement, Redispatch fiir Kraftwerke usw. zu er-

greifen.
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8.2.2 Zeithorizont 2010

Fiir den Zeithorizont bis 2010 wurde von dem in Abbildung 8-3 dargestellten deutschen Ver-

bundnetz ausgegangen, das dem Stand nach Durchfiihrung der in 2007 als realisierbar be-

trachteten Netzausbaumalnahmen ohne Trassenneubau entspricht. Es wurde wiederum der

Normalschaltzustand unterstellt.

Als strukturbedingte NetzausbaumafBnahmen sind u. a. berticksichtigt:

Netzregion Ost: Wiederinbetriebnahme der grundinstandgesetzten 380-kV-Leitung Lub-
min — Neuenhagen

Netzregion Ost: Umstellung des 2. Stromkreises der Leitung Ragow — Streumen auf
380 kV

Netzregion Mitte: Ersatz der 220-kV-Leitung Wiirgassen — Gottingen durch eine 380-kV-
Verbindung von Kassel nach Gottingen

Abbildung 8-3: Ausgangssituation fiir die Berechnungen zu 2010

Leitungsverbindungen i S

== 380 kV ¢
— 220 wsetriahsspannu

== HGU-Freileitung/Kabel

e Stromrichterstationen
® Umspannwerke

Strukturbedingter Leitungsausbau bis 2010
1) Grundinstandsetzung Lubmin - Neunhagen
2) Stromkreisumstellung auf 380 kV Ragow — Streumen

3) Leitungsbau Kassel -Géttingen
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Analyse des Szenarios 2010 ohne Netzausbau

Die in Tabelle 8-7 dargestellten Auslastungen ergeben sich fiir das Szenario 2010 bei Reali-
sierung aller fiir das Szenario 2007 identifizierten windbedingten NetzausbaumalB3nahmen inc-
lusive der als realisiert vorausgesetzten strukturbedingten NetzverstarkungsmalBBnahmen.

Tabelle 8-6:  Darstellung aller im Szenario 2010 ohne Netzausbau im Grundfall bzw.
(n-1)-Fall iiber 100% ausgelasteter Netzelemente (Auslastung Grundfall
+ Auslastung (n-1)-Fall)

Starklast Schwach- Bezugs-
mit Wind last strom
mit Wind
1 | Hamburg/Nord — Stade 220kV 82 % 59 % 220 A
(Hamburg/Nord — Stade, 2.SK) 118 % 83 %
2 | Dollern — Wilster 380kV 66 % 45 %
. 2000 A
(Dollern — Wilster, 2.SK) 103 % 68 %
3 | Diele - Meppen 380kV 89 % 52% 2100 A
(Diele — Hanekenfahr 380 kV) 115 % 65 %
4 | Dollern — Landesbergen 380kV 103 % 95 % 2080 A
Dollern — Landesbergen, 2.SK) 134 % 126 %
5 | Landesbergen - Ovenstddt 380kV 98 % 74 % 2580 A
(Landesbergen - Ovenstadt , 2.SK) 134 % 101 %
6 | Ovenstidt — Bechterdissen 380kV 78 % 57 % 9790 A
(Ovenstidt — Bechterdissen, 2.SK) 125 % 93 %
7 | Grohnde — Wiirgassen 380kV 94 % 79 % 2580 A
(Grohnde — Wiirgassen, 2.SK) 125 % 102 %
8 | Wahle — Grohnde 380kV 89 % 65 % 2720 A
(Wahle — Grohnde, 2.SK) 143 % 103 %
9 | Helmstedt — Wolmirstedt 380kV 57 % 27 % 2520 A
(Helmstedt — Wolmirstedt , 2. SK) 102 % 48 %
10 | Bergshausen— Borken 380kV 69 % 64 % 5520 A
(Bergshausen— Borken , 2. SK) 124 % 115 %
1T | Remptendorf - Oberhaid 380kV 85 % 46 % 2520 A
(Remptendorf — Kriegenbrunn 380 118 % 64 %
kV)
12 | Pasewalk — Vierraden 220kV 109 % 135 % 900 A
(Perleberg — Wolmirstedt) 158 % 163 %
13 | Pasewalk — Vierraden 220kV 109 % 135 % 900 A
(Bertikow — Neuenhagen) 147 % 162 %
14 | Krajnik — Vierraden 220kV 71 % 111 % 1030 A
(Krajnik — Vierraden , 2. SK) 134 % 209 %
15 | Bertikow — Neuenhagen 220kV 63 % 47 % 1070 A
(Pasewalk — Vierraden) 105 % 99 %
16 | Vierraden — Neuenhagen 220kV 19 % 42 % 900 A
(Pasewalk — Vierraden) 53 % 104 %




Ergebnisse der stationdren Berechnungen

115

17 | Pulgar — Vieselbach 380kV 82 % 46 % 2520 A
(Pulgar — Vieselbach , 2. SK) 122 % 61 %

18 | Birwalde — Schmélln 380kV 71 % 49 % 2520 A
(Barwalde — Schmolln, 2. SK) 119 % 83 %

19 | Réhrsdorf — Streumen 380kV 80 % 64 % 520 A
(Rohrsdorf — Streumen, 2. SK) 112 % 89 %

20 | Eula — Streumen 380kV 94 % 58 % 2520 A
(Pulgar — Streumen) 116 % 71 %

21 | 380/220-kV-Trafo Eula 90 % 49 % 266 A
(Eula — Pulgar) 107 % 62 %

22 | Remptendorf — Rohrsdorf 380kV 71 % 42 % 2580 A
(Remptendorf — Weida) 103 % 61 %
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Abbildung 8-4: Ubersicht iiber erforderlichen Leitungsneubau bis 2010

Leitungsverbindungen

== 380 kV ¢
— 220 l‘\‘,Betritalsssparmu

== HGU-Freileitung/Kabel

e Stromrichterstationen
® Umspannwerke

Hamburg/Nord — Dollern (45 km)
Ganderkesee — Wehrendorf (80 km)

Neuenhagen — Bertikow/Vierraden
(110 km)

4) Lauchstadt — Vieselbach (80 km)
5) Vieselbach — Altenfeld (80 km)
6) Altenfeld — Redwitz (60 km)
7) Netzverstarkung Franken Il
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Tabelle 8-7:  Ubersicht iiber die erfgrderlichen Netzausbaumaflnahmen im Szena-
rio 2010 mit Bezug zum Ubertragungsnetz

Bereich/Netzknoten

MafBinahme

Hamburg/Nord — Dollern

Neubau 380-kV-Leitung (45km)

Ganderkesee — Wehrendorf

Neubau 380-kV-Leitung (80km)

Neuenhagen — Bertikow/Vierraden

Neubau 380-kV-Leitung (110km)

Lauchstiddt — Vieselbach

Neubau 380-kV-Leitung (80km)

Vieselbach - Altenfeld

Neubau 380-kV-Leitung (80km)

Altenfeld — Redwitz

Neubau 380-kV-Leitung (60km)

Netzverstiarkung Franken 11

Umstellung von 220kV auf 380kV (Redwitz — Grafenrhein-
feld 97km)

Brunsbiittel Ertiichtigung der 380-kV-Schaltanlage

WEST Bereitstellung von ca. 600 Mvar Kondensatoren

OST Bereitstellung von ca. 400 Mvar Kondensatoren

verteilt Ertiichtigung diverser Freileitungen auf Seil-Nennstrom (z.B.
Nachregulage)

verteilt Ertiichtigung diverser Leitungsfelder auf Seil-Nennstrom

Tabelle 8-8:  Ubersicht iiber erforderliche NetzausbaumaBnahmen im Szenario 2010
mit Bezug zum 110-kV-Netz

Bereich/Netzknoten MafBinahme

Roxel 380/110-kV-Transformator mit 250 MVA
Vierraden 2 x 380/110-kV-Transformator mit je 200 MVA
Bertikow 380/110-kV-Transformator mit 250 MVA
Eltmann 380/110-kV-Transformator mit 350 MVA
Redwitz 380/110-kV-Transformator mit 350 MVA
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Tabelle 8-9:

Uberlastungen bei Wegfall einer NetzausbaumaBnahme in 2010

Mafinahme

Begriindung

380-kV-Leitung Hamburg/Nord -Dollern

Bei Ausfall des 220-kV-Stromkreises Hamburg/Nord - Stade
wird der parallele Stromkreis mit 117 % belastet, das ent-
spricht 400 MW.

Bei Ausfall eines 380-kV-Stromkreises Hamburg/Nord —
Hamburg/Ost wird der parallele Stromkreis mit 103 % be-
lastet, das entspricht 1600 MW.

380-kV-Leitung Ganderkesee - Wehren-
dorf

Bei Ausfall eines 380-kV-Stromkreises Diele - Hanekenfahr
wird der Stromkreis Diele - Meppen mit 109 % belastet, das
entspricht 1520 MW.

Bei Ausfall eines 380-kV-Stromkreises Dollern — Landesber-
gen wird der verbleibende mit 126 % belastet, das entspricht
1740 MW.

380/110-kV-Transformator in Roxel

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Roxel — Gersteinwerk
wird der 220-kV-Stromkreis Amelsbiiren — Gersteinwerk mit
105 % belastet, das entspricht 530 MW.

380-kV-Leitung Neuenhagen — Berti-
kow/Vierraden

Bei Ausfall des 220-kV-Stromkreises Bertikow — Neuenhagen
oder des 380-kV-Stromkreises Perleberg — Wolmirstedt wird
der Stromkreis Pasewalk — Vierraden mit 162 bzw. 163 % be-
lastet, das entspricht 594 bzw. 597 MVA.

380-kV-Leitung Vierraden — Krajnik

Bei Ausfall des 220-kV-Stromkreises Vierraden — Krajnik
wird der 2. Stromkreis Vierraden — Krajnik mit 209 % be-
lastet, das entspricht 860 MVA.

380-kV-Leitung Lauchstidt - Vieselbach

Bei Ausfall eines 380-kV-Stromkreises Wahle - Grohnde wird
der verbleibende mit 123 % belastet, das entspricht 2260 MW.
Bei Ausfall des Stromkreises 380-kV-Stromkreises Pulgar —
Vieselbach wird der 2. Stromkreis Pulgar — Vieselbach mit
122 % belastet, das entspricht 2200 MVA.

380-kV-Leitung Vieselbach — Altenfeld

Bei Ausfall des Stromkreises Rohrsdorf — Streumen wird der
2. Stromkreis Rohrsdorf — Streumen mit 114 % belastet, das
entspricht 2020 MVA.

380-kV-Leitung Altenfeld — Redwitz

Bei Ausfall des Stromkreises Remptendorf — Kriegenbrunn
wird der Stromkreis Remptendorf — Oberhaid mit 123 % be-
lastet, das entspricht 2100 MVA.

Netzverstiarkung Franken I1

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Redwitz - Raitersaich
wird der 380/220-kV-Trafo Redwitz mit iiber 118% belastet,
das entspricht 730 MW.

Ersatzneubau Schaltanlage Brunsbiittel

Bei Ausfall eines 380-kV-Stromkreises Brunsbiittel — Ham-
burg/Nord wird eine Sammelschiene der Anlage mit 113 %
belastet, das entspricht 1800 MVA.

Mit der Realisierung der identifizierten NetzverstarkungsmafBnahmen ist im Szenario 2010 die

(n-1)-Sicherheit des Netzes gegeben. Alle 0.g. Uberlastungen kénnen damit beseitigt werden.




Ergebnisse der stationdren Berechnungen

119

8.2.3 Zeithorizont 2015

Die Strukturbedingte Netzausbaumafinahme im Szenario 2015 ist:

- 380-kV-Zubeseilung von Raum Meppen nach Uentrop

Abbildung 8-5: Ausgangssituation fiir die Berechnungen zu 2015
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Strukturbedingter Leitungsausbau bis 2015
> 1) Zubeseilung Meppen - Uentrop
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Analyse des Szenarios 2015 ohne Netzausbau

Fiir den Zeithorizont bis 2015 wurde von dem in Tabelle 8-10 dargestellten deutschen Ver-
bundnetz ausgegangen, das dem Stand nach Durchfiihrung der in 2010 als erforderlich identi-
fizierten NetzausbaumaBnahmen inklusive der strukturbedingten NetzverstirkungsmalBnah-
men entspricht. Es wurde wiederum der Normalschaltzustand unterstellt.

Tabelle 8-10: Darstellung aller im Szenario 2015 ohne Netzausbau im Grundfall bzw.
(n-1)-Fall iiber 100% ausgelasteter Netzelemente (Auslastung Grundfall
+ Auslastung (n-1)-Fall)

Starklast Schwachlast Bezugs-
mit Wind mit Wind strom
1 | Diele — Meppen 380kV 102 % 108 % 2080 A
(Diele — Hanekenfzhr, 380 kV) 116 % 123 %
2 | Dollern — Landesbergen 380 kV 91 % 95 %,
(DOHGI‘I’I - Landesbergen, 2. SK) 115 2% 123 % 2080 A
3 | Landesbergen — Ovenstiadt 380 kV 77 % 67 %
(Landesbergen — Ovenstédt, 2. SK) 109 % 108 % 2580 A
4 | Ovenstidt — Bechterdissen 380kV 73 % 62 % 2720 A
(Ovenstadt — Bechterdissen, 2.SK) 104 % 99 %
5 | Grohnde — Wiirgassen 380kV 94 % 85 % 2580 A
(Grohnde — Wiirgassen, 2.SK) 124 % 109 %
6 | Stadorf - Wahle 380kV 45 % 63 % 2580 A
(Stadorf - Wahle , 2.SK) 73 % 102 %
7 | Wahle — Grohnde 380kV 73 % 52% 2720 A
(Wahle — Grohnde, 2.SK) 116 % 81 %
8 | Borken — Bergshausen 380kV 74 % 84 % 2580 A
(Borken — Bergshausen, 2.SK) 114 % 119 %,
9 | Dettingen — GroBkrotzenburg 380 kV 72 % 43 % 2720 A
(Urberach - GroBkrotzenburg, 2. SK) 109 % 70 %
10 | Urberach — GroBkrotzenburg 380 kV 74 % 52 % 2790 A
(Dettingen — Grof3krotzenburg, 2.SK) 112 % 76 %
11 | Gersteinwerk — Mengede 380 kV 103 % 87 % 2580 A
(Unna — Garenfeld) 139 2, 120 %
12 | Gersteinwerk — Mengede 380 kV 103 % 87 % 2580 A
(Unna — Uentrop) 135 % 114 %
13 | Gersteinwerk — Mengede 380 kV 103 % 87 % 2580 A
(Witten — Garenfeld) 121 % 103 %
14 | 380/220-kV-Trafo Garenfeld 103 % 89 % S66 A
(Witten — Garenfeld) 123 % 116 %
15 | 380/220-kV-Trafo Garenfeld 103 % 89 %
. . 866 A
(Witten — Hattingen) 116 % 113 %
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16 | 380/220-kV-Trafo Gersteinwerk 107 % 69 %
. 866 A
(Gersteinwerk — Bergkamen) 151 % 105 %
17 | Uentrop — Unna 380 kV 78 % 62 %
(Gersteinwerk — Bergkamen) 115 % 92 9, 2580 A
18 | Garenfeld — Unna 380 kV 71 % 66 %
(Gersteinwerk — Bergkamen) 111 % 99 9, 2580 A
19 | Gersteinwerk — Mengede 380 kV 103 % 87 % 2580 A
(Unna — Garenfeld) 139 2, 120 %
20 | 380-kV-Querregler Gronau 114 % 111 % 165 A
(Meppen — Kusenhorst) 127 % 124 %,
21 | Hanekenfahr — Gronau 380 kV 95 % 91 %
2580 A
(Meppen — Kusenhorst, 2. SK) 107 % 102 %
22 | Hanekenfahr — Roxel 380 kV 70 % 60 %
(Hanekenfahr — Gronau) 108 % 95 9, 2580 A
23 | Gersteinwerk — Roxel 380 kV 72 % 73 9%
(Hanekenfahr — Gronau) 104 % 104 % 2580 A
24 | Hengelo/NL — Gronau 380 kV 46 % 59 9,
2720 A
(Hengelo/NL — Gronau, 2. SK) 83 % 106 %
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Abbildung 8-6:  Ubersicht iiber erforderlichen Leitungsneubau bis 2015
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Tabelle 8-11: Ubersicht ﬁper die erforderlichen Netzausbaumaflnahmen in 2015 mit
Bezug zum Ubertragungsnetz

Bereich/Netzknoten

MafBinahme

Diele - Niederrhein

Neubau 380-kV-Leitung (200km)

Wabhle - Mecklar

Neubau 380-kV-Leitung (190km)

Bergkamen - Gersteinwerk

Zubeseilung 380-kV-Leitung (16 km)

Kriftel — Pkt. Eschborn (Raum Frankfurt)

Zubeseilung 380-kV-Leitung (10 km)

Moorriem Neubau 380-kV-Schaltanlage

Hamburg/Nord Ersatzneubau 380-kV-Schaltanlage

Bergkamen Neubau 380-kV-Schaltanlage Bergkamen

Kriimmel Ertiichtigung der 380-kV-Schaltanlage

NORDWEST Bereitstellung von ca. 500 Mvar Kondensator

WEST Bereitstellung von ca. 150 Mvar Kondensator

OST Bereitstellung von ca. 100 Mvar Kondensator

verteilt Ertiichtigung diverser Freileitungen auf Seil-Nennstrom (z.B.
Nachregulage)

verteilt Ertiichtigung diverser Leitungsfelder auf Seil-Nennstrom
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Tabelle 8-12: Uberlastungen bei Wegfall einer Netzausbaumafinahme in 2015

Mafinahme Begriindung
380-kV-Leitung Diele - Niederrhein Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Diele-Hanekenfahr wird

der 380-kV-Stromkreis Diele - Meppen mit 133% belastet, das
entspricht 1860 MW.

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Dollern - Landesbergen
wird der parallele Stromkreis mit 111% belastet, das ent-
spricht 1620 MW.

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Gronau — Hanekenfahr
wird der 380-kV-Stromkreis Hanekenfiahr — Roxel mit 101%
belastet und der 380-kV-Stromkreis Roxel — Gersteinwerk mit
103% belastet.

Verlustleistung in D steigt um 140-170 MW.

380-kV-Leitung Wahle - Mecklar Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Grohnde - Wahle wird
der parallele Stromkreis mit 110% belastet, das entspricht
2040 MW.

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Grohnde — Bergshausen
wird der parallele Stromkreis mit 113 % belastet, das ent-
spricht 1960 MW.

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Bergshausen — Borken
wird der parallele Stromkreis mit 103 % belastet, das ent-
spricht 1720 MW.

Verlustleistung steigt um 65-120 MW.

380-kV-Stromkreis Kriftel — Pkt. Eschborn | Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises Dettingen — Grof3krot-
(Raum Frankfurt) zenburg wird der 380-kV-Stromkreis Urberach — GroBkrot-
zenburg mit 113% belastet, das entspricht 2200 MW.

Bei Ausfall des 380-kV-Stromkreises GroBkrotzenburg - Ur-
berach wird der 380-kV-Stromkreis GroBkrotzenburg - Det-
tingen mit 109% belastet, das entspricht 1970 MW.

380-kV-Stromkreis Gersteinwerk - Berg- Bei Ausfall des Stromkreises Unna — Garenfeld wird der 380-

kamen kV-Stromkreis Gersteinwerk — Mengede mit 108% belastet,
das entspricht 1900 MW.
380-kV-Schaltanlage Hamburg/Nord Bei Ausfall eines Stromkreises Brunsbiittel — Hamburg/Nord

wird eine Sammelschiene der Anlage mit 127 % belastet, das
entspricht 2030 MVA.
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8.2.4 Zusammenfassung der Mafilnahmen

Zum Nachweis der Nachhaltigkeit der erforderlichen NetzausbaumaBnahmen und zur Ver-
meidung von stranded investments wurde der fiir das Windszenario 2015 identifizierte erfor-
derliche Netzausbau zur Vermeidung von Uberlastungen im (n-1)-Fall herangezogen. Die fiir
die vorangegangenen Jahre 2007 und 2010 abgeleiteten Maflnahmen zur voriibergehenden
Engpassbeseitigung wurden als Ergebnis der dena-Studie nicht beriicksichtigt, sofern deren
Notwendigkeit durch umfassendere lédngerfristig ausreichende bauliche MaBBnahmen in 2015
nicht mehr gegeben war. Durch diese Masterplanung wird vermieden, dass kurzfristig hinrei-
chend Losungen bei Fortdauer des WEA-Ausbaus fiir den Netzbetreiber zu stranded invest-
ments der langfristigen Planung werden.

Durch dieses Herangehen wurden zunéchst die nachfolgend aufgefiihrten notwendigen Netz-
ausbaumafBnahmen bis 2015 ermittelt.
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Tabelle 8-13: Uberblick iiber die in den einzelnen Szenarien erforderlichen grundle-
genden Netzverstirkungsmafinahmen

* siehe Kapitel 8.5 Losungsansatz 2020

Netzverstarkung

2007

2010

2015

2020%

2 x Querregler Diele (2 x 1.400MVA)

X

1 x Querregler Brunsbiittel (1 x 1.400MVA)

X

1 x Querregler Brunsbiittel (1 x 1.400MVA)

Netzverstarkung Thiiringen (Stromkreisumstel-
lung 187 km, Neubau 6 km)

Netzverstarkung Franken I (Stromkreisumstel-
lung 82km)

Netzverstarkung Franken II (Stromkreisumstel-
lung 97km)

Hamburg/Nord — Dollern (Neubau 45km,
1 System)

Ganderkesee — Wehrendorf (Neubau 80km,
1 System)

Neuenhagen — Bertikow/Vierraden (Neubau
110km)

Lauchstadt — Vieselbach (Neubau 80km) —
Hochstromltg.

Vieselbach — Altenfeld (Neubau 80km) —
Hochstromltg.

Altenfeld — Redwitz (Neubau 60km) —
Hochstromltg.

Diele — Niederrhein (Neubau 200km)

Wahle — Mecklar (Neubau 190km)

Conneforde — Dauersberg (450km)

Brunsbiittel — Grafenrheinfeld (600km)

Zubeseilung Bergkamen — Gersteinwerk (16km)

Zubeseilung Kriftel — Pkt. Eschborn (10km)

Zubeseilung Ganderkesee — Wehrendorf (80 km)

Zubeseilung Grafenrheinfeld — SW (370 km)

Neubau Schaltanlage Bergkamen

Neubau Schaltanlage Mooriem

Ersatzneubau Schaltanlage Wolmirstedt

Ertiichtigung Schaltanlage Borken

Ersatzneubau Schaltanlage Brunsbiittel

Ersatzneubau Schaltanlage Hamburg/Nord

Ertiichtigung Schaltanlage Kriimmel

Trassenneubau (Trassenldngen):

6 km

455km

390km

1050km

Netzverstarkung in bestehenden Trassen (Tras-
senlidngen)

269 km

97 km

26 km

450 km
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Durch die Beriicksichtigung des v. g. Nachhaltigkeitsprinzips ldsst sich der Bau der Leitung
Gorries-Kriimmel auf Basis der WEA-Leistungsprognosen von DEWI fiir 2015 nicht begriin-
den. Sie ist deshalb auch nicht als Wind bedingtes Netzverstarkungs-Ergebnis auf Basis der
ausgewdhlten Ansdtze fiir die dena-Studie aufgefiihrt. Nachrichtlich wird gleichwohl darauf
hingewiesen, dass VE-T den Bau dieser Leitung bis 2007 beabsichtigt und das Genehmi-
gungsverfahren bereits eingeleitet hat, da die Notwendigkeit der Leitung bei einem WEA-
Ausbau im VE-T-Gebiet entsprechend der derzeitigen Antragslage gegeben ist.

8.3 Verlustleistung
8.3.1 Allgemeines

Die Verlustleistung im Hochstspannungsnetz (Wirkleistungsbedarf) ist stark abhingig von der
zu bewiltigenden Transportaufgabe. War ihre Hohe bisher im Wesentlichen von der Leis-
tungsnachfrage bestimmt, treten mit der Windenergieiibertragung deutliche Steigerungen in
Abhingigkeit von der eingespeisten WEA-Leistung auf. Die in den Berechnungen ermittelten
Verlustleistungen auf den Leitungen im 380-kV- und 220-kV-Netz ergeben sich jeweils nach
Durchfiihrung der in Kapitel 8.2 ausgewiesenen Netzverstarkungsmafinahmen.

In den hier untersuchten Szenarien kann bei hoher WEA-Einspeisung in der Regel nicht von
einer Entlastung unterlagerter Netze durch Einspeisung von Windenergieanlagen ausgegan-
gen werden. Die Bestimmung der regionalen Verlustleistungen in den 110-kV/MS-Netzen ist
mit den verwendeten Netznachbildungen nicht moglich.

Eine Quantifizierung der Wind bedingten zeitanteiligen Verlustleistung und des zugehdrigen
Energiebedarfs erfordert umfangreiche Analysen mit regional aufgeldsten Zeitreihen zu
WEA-Einspeisung, Netzlast und konventioneller Erzeugung, die nicht verfiigbar sind. Eine
Verlustbewertung konnte daher im Rahmen dieser Studie nicht durchgefiihrt werden.
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8.3.2 Zeithorizont 2003

Abbildung 8-7 zeigt, dass bereits im Szenario 2003 die Wirkverluste im Starklastfall mit
Wind fast 60 % hoher ausfallen als im Referenzfall ohne Wind. Dieser Mehrbedarf von ca.
350 MW entspricht ca. 3 % der eingespeisten Leistung aus WEA. Die zusétzliche Verlustleis-
tung in den unterlagerten Netzen kann mit dem vorliegenden Netzmodell nicht ermittelt wer-
den und war zudem nicht Gegenstand der Untersuchung.

Abbildung 8-7: Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf in 2003 bedingt durch den WEA-

Leistungstransport
Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf 2003
durch WEA-Leistungstransport
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8.3.3 Zeithorizont 2007

In Abbildung 8-8 wird deutlich, dass die durch den Windstromtransport zusitzlich im Uber-
tragungsnetz entstehenden Wirkverluste im Starkwindfall sich gegeniiber 2003 mehr als ver-
doppeln. Im selben Zeitraum ist die Windenergieeinspeisung um 60% angestiegen.

Abbildung 8-8: Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf in 2007 bedingt durch den WEA-

Leistungstransport
Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf 2007
durch WEA-Leistungstransport
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8.3.4 Zeithorizont 2010

Trotz hoherer Windenergieeinspeisung ist auf Grund der unter 8.2.2 beschriebenen und fiir
2010 als realisiert berticksichtigten Wind bedingten NetzverstarkungsmaBBnahmen (v. a. Lei-
tungsneubauten) nur eine geringe Erhohung im Vergleich zu 2007 der durch den Windtrans-
port zusétzlich entstehenden Wirkverluste erkennbar.

Abbildung 8-9: Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf in 2010 bedingt durch den WEA-

Leistungstransport
Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf 2010
durch WEA-Leistungstransport
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8.3.5 Zeithorizont 2015

In Abbildung 8-10 wird deutlich, dass die durch den Windstromtransport zusitzlich im Uber-
tragungsnetz entstehenden Wirkverluste im Starkwindfall sich gegeniiber 2010 um ca.
500 MW erhdhen. Im selben Zeitraum ist die Windenergieeinspeisung um 25% angestiegen.

Abbildung 8-10: Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf in 2015 bedingt durch den WEA-

Leistungstransport
Zusatzlicher Wirkleistungsbedarf 2015
durch WEA-Leistungstransport
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8.4 Blindleistung
8.4.1 Allgemeines

Die Leitungen des Hochstspannungsnetzes werden i.d.R. so betrieben, dass durch den Strom-
fluss weniger induktive Blindleistung verbraucht, als durch die Betriebskapazitit der Leitun-
gen bereitgestellt wird (unternatiirliche Betriebsweise). Die weitrdumige Ubertragung von
Windenergie fiihrt zu einer hoheren Auslastung der 380 kV-Leitungen, die hierdurch in gro-
eren Netzregionen iibernatiirlich betrieben werden und induktive Blindleistung aufnehmen.
Dieser zusitzliche Blindleistungsbedarf des Netzes dndert sich progressiv (quadratischen Ab-
hingigkeit) mit der eingespeisten Windleistung. Da WEA derzeit hauptséchlich in der Verteil-
und Hochspannungsebene (10 bis 110 kV) eingebunden sind, kann deren mogliche Blindleis-
tungsbereitstellung nur in sehr begrenztem Umfang filir den steigenden Blindleistungsbedarf
des Ubertragungsnetzes (220 kV und 380 kV) genutzt werden.

Die in konventionellen Kraftwerken stufenlos regelbar zur Verfiigung stehende Blindleistung
ist fiir den zusitzlichen Blindleistungsbedarf des Ubertragungsnetzes nicht ausgelegt. Dazu
werden in einigen Netzteilen mit hohem Blindleistungsbedarf keine Kraftwerke betrieben. Es
muss daher in zusitzlichen Elementen Blindleistungserzeugung bereitgestellt werden, deren
Anschluss direkt in der Hochstspannungsebene vorgenommen worden ist.

Die hohe Windvolatilitit fithrt zu einem Anpassungsbedarf in Hohe und Héufigkeit der Blind-
leistungsbereiststellung im Hochstspannungsnetz, die zu Betriebsweisen fiihrt, die sich extrem
von der heutigen unterscheiden. Damit die Netzbetriebsfithrung diese Aufgabe erfiillen kann,
und die zur Schaltung der Kondensatoren und Drosselspulen eingesetzten Schalter wegen zu
hoher Schalthiufigkeit nicht {iberfordert werden, wurde angenommen, dass regelbare SVC’s
eingesetzt werden. Es kommt in den vom Windstrom-Transit am stirksten betroffenen Netz-
regionen Nordwest, Mitte und Siidost jeweils eine Leistung von bis zu 500 Mvar zum Einsatz.

Die zur Deckung des erhohten Blindleistungsbedarfs erforderlichen Kondensatoren und
SVC’s werden so im Netz eingebunden und dimensioniert, dass die Spannung der 380-kV-
Ebene innerhalb des zulédssigen Spannungsbandes von 400 kV +/- 20 kV liegt. Die zusétzlich
benotigte Blindleistung wird in den folgenden Diagrammen dargestellt.
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8.4.2 Zeithorizont 2003

Wie Abbildung 8-11 zeigt, wird im Starklastfall ca. 3.600 Mvar Blindleistung zusitzlich fiir
die Ubertragung der Windenergie benétigt. In den Lastfillen fiir 2003 kann diese Blindleis-
tung aus den am Netz verbliebenen Kraftwerken noch gedeckt werden. In der Region Mitte
entsteht der mit ca. 1.300 Mvar der bei weitem hochste Zusatzbedarf an Blindleistung im
Starkwindfall bei Starklast.

Abbildung 8-11: Zusatzlicher Blindleistungsbedarf in 2003, hervorgerufen durch den
WEA-Leistungstransport

Zusatzlicher Blindleistungsbedarf 2003
durch WEA-Leistungstransport
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8.4.3 Zeithorizont 2007

Zur Einhaltung einer Mindestanforderung an das Spannungsniveau muss bis 2007 Blindleis-
tung in Hohe von insgesamt ca. 5.600 Mvar lokal verteilt, vorrangig in der Netzregionen Mit-
te, bereitgestellt werden.

Ein Grofteil der 380-kV-Stromkreise im nordlichen, nordwestlichen und 6stlichen deutschen
Netzgebiet wird im ungestorten Netzbetrieb bereits im iibernatiirlichen Betrieb gefahren und
benotigt deshalb einen erheblichen Mehrbedarf an induktiver Blindleistung gegeniiber der
heutigen Betriebsweise. Obwohl nur ca. 5.400 Mvar mehr Blindleistung fiir den Transport der
WEA-Leistung als 2003 benétigt wird, muss mehr Blindleistung aus zusétzlichen Quellen u.a.
in Kompensationsanlagen bereit gestellt werden, um die Blindleistungsbereitstellung der ab-
geschalteten Kraftwerke zu ersetzen.

Abbildung 8-12: Zusitzlicher Blindleistungsbedarf in 2007, hervorgerufen durch den
WEA-Leistungstransport

Zusatzlicher Blindleistungsbedarf 2007
durch WEA-Leistungstransport
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8.4.4 Zeithorizont 2010

Der zusitzliche Blindleistungsbedarf des Netzes durch den Transport der WEA-Leistung
steigt bedingt durch den als realisiert vorausgesetzten Leitungszubau im Stark- und Schwach-
lastfall gegeniiber 2007 kaum an.

Abbildung 8-13: Zusatzlicher Blindleistungsbedarf in 2010, hervorgerufen durch den
WEA-Leistungstransport

Zusatzlicher Blindleistungsbedarf 2010
durch WEA-Leistungstransport
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8.4.5 Zeithorizont 2015

Der zusitzliche Blindleistungsbedarf des Netzes durch den Transport der WEA-Leistung
steigt trotz des als erforderlich identifizierten weiteren Leitungszubaus im Stark- und

Schwachlastfall gegeniiber 2010 stark an.

Abbildung 8-14: Zusitzlicher Blindleistungsbedarf in 2015, hervorgerufen durch den

WEA-Leistungstransport
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8.5 Losungsansatz 2020

Ziel war es, ein mogliches Konzept fiir den Abtransport der in der Nord- und Ostsee erzeug-
ten Offshore-Windleistung direkt in die Lastschwerpunkte (Ruhrgebiet und Rhein-Main-
Gebiet) zu entwickeln.

Zur Entwicklung technischer Konzepte fiir die Bereitstellung der notwendigen Ubertragungs-
querschnitte zum Transport der bis 2020 prognostizierten Offshore-WEA-Leistung wurden im
ersten Schritt Untersuchungen auf der Basis eines konventionellen 380-kV-Drehstromnetzes
durchgefiihrt. Es zeigte sich, dass durch die hohe Ubertragungsaufgabe von der Nordsee bis in
die entfernten Lastschwerpunkte iiber ein bereits durch die Onshore-Leistung in Nord-Siid-
Richtung stark {ibernatiirlich belastetes Netz auBergewdhnlich hohe, stabilititskritische Uber-
tragungswinkel entstehen, die den europdischen Verbundbetrieb mit unseren westlichen
Nachbarn auf unzuldssige Weise beeintrichtigen wiirden. Ziel war es daher technische Lo-
sungen zu entwickeln, die solche Auswirkungen vermeiden.

Die von 2015 bis 2020 von der Nordsee bis zu geeigneten Netzknoten im Landesinneren zu-
satzlich zu iibertragende Offshore-Leistung betrdgt nach der Prognose aus Studienteil 1 tiber
10 000 MW. Es ist somit unter Beriicksichtigung des bis zum Jahr 2015 erwarteten Ausbaus
der Offshore-WEA eine installierte Offshore-Leistung von ca. 18.000 MW anzuschlie3en und
zu iibertragen. Zur Ubertragung einer Leistung in dieser Hohe und iiber mehrere 100 km bie-
ten sich zur Vermeidung zu grofer Netzwinkel drei im folgenden beschriebene Techniken an,
die dem 380-kV-Netz iiberlagert sind und nach eingehender Priifung mit Hilfe der Subunter-
nehmer ABB und Siemens als grundsétzlich geeignet beurteilt wurden.

In der Ostsee ist zwischen 2015 und 2020 gemid3 DEWI-Prognose kein nennenswerter weite-
rer Zuwachs zu erwarten.

Bei der Analyse des Bedarfs an Ubertragungsquerschnitt wurden als Basis die Ergebnisse von
Kapitel 7.1 in Form der in Tabelle 7-3 und Tabelle 7-7 dargestellten installierten Leistungen
verwandt, in der die Zuordnung der Offshore-Windparks zu den einzelnen kiistennahen An-
schlussanlagen erfolgt. Die an eine Sammelschiene maximal anschlieBbare WEA-Leistung
(installiert) wurde unter Beriicksichtigung der geméll den UCTE Standard noch sicher be-
herrschbare Ausfallleistung von 3000 MW festgelegt. Folgende Aufteilung auf die vier Nord-
see-kiistennahen 380-kV-Anschlussanlagen wurde gewihlt:

e Diele: 4900 MW aufgeteilt auf zwei Sammelschienen (2015: 2660 MW)

e Conneforde: 3200 MW aufgeteilt auf zwei Sammelschienen (2015: -)

¢ Brunsbiittel: 6400 MW aufgeteilt auf drei Sammelschienen (2015: 2660 MW)
e Moorriem: 3200 MW aufgeteilt auf zwei Sammelschienen (2015: 1830 MW)

Bei der Beurteilung der Eignung der im Landesinneren festzulegenden Netzknoten zur Auf-
nahme und Weiterverteilung der Offshore-Leistung ist im wesentlichen die bereits erreichte
Belastung des unterlagerten Drehstromnetzes durch die eingespeiste Onshore-Leistung und
residuale konventionelle Erzeugung entscheidend. Ziel war es bereits entstandene Leitungs-
engpdsse nicht zusitzlich zu belasten. Des Weiteren muss gewihrleistet sein, dass die vom
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Einspeiseknoten weiterfiihrenden 380-kV-Leitungen, des fiir 2020 ohne windbedingten Netz-
ausbau geplanten unterlagerten Netzes, zur Aufnahme der Offshore-Leistung geeignet sind.
Hierbei wurde angenommen, dass in der Ndhe dieser Einspeiseknoten gelegene Mittellast-
kraftwerke bei Starkwind gem. Studienteil 3 nach merit order vom Netz verdrangt werden.

Als technische Losungen, die keine unzulédssigen Netzwinkel zur Folge haben sind grundsitz-
lich denkbar:

1. Ein Richtbetrieb der Offshore-Windparks von See direkt bis zu den geeigneten Ein-
speiseknoten im Landesinneren ohne kiistennahe Verbindung mit dem vorhandenen
Netz

2. Ausbau eines iiberlagerten 380-kV-Netzes mit maximal um 40 % serienkompensierten
380-kV-Drehstromleitungen mit Anschluss an das vorhandene Netz an der Kiiste bis
zu den Einspeiseknoten im Landesinnern

3. Ausbau eines liberlagerten Gleichstromnetzes von der kiistennahen Drehstrom-
Anschlussanlage bis zum geeigneten Einspeiseknoten im Landesinneren.

Die Beurteilung der drei skizzierten Losungen zeigt folgende Vor- und Nachteile:

Ein Richtbetrieb ist aus Stabilititsgriinden nur fiir kurze Ubertragungsstrecken geeignet. Die
bis max. 40 % langskompensierten Drehstromleitungen sind problematisch beziiglich Reihen-
resonanz und Uberspannungen. Sie erfordern zusitzlichen Beschaltungsaufwand und regelba-
re Kompensationseinrichtungen zur Beherrschung betrieblicher und dynamischer Probleme.

Die Gleichstromiibertragung ist nur fiir groere Ubertragungsentfernungen wirtschaftlich, da
den Einsparungen fiir den Freileitungsbau der hohe Aufwand fiir die Gleich- und Wechsel-
richterstationen gegeniiberstehen. Der Betrieb der Wechselrichter erfordert aulerdem ein aus-
reichendes Niveau an Kurzschlussleistung, das nicht durch die WEA-Parks geliefert werden
kann. Beim Betrieb mehrerer Gleichstromiibertragungen in einem gemeinsamen Drehstrom-
system und ihrer Einbindung in elektrischer Nihe kommt es zur gegenseitigen Beeinflussung,
die eine Reduzierung der Anzahl und zusitzlichen iiberlagerten Steuerungsaufwand erforder-
lich macht, wofiir heute noch keine praktizierten Losungstechniken existieren. Eine detaillier-
te Abwégung der Vor- und Nachteile muss einer Folgestudie vorbehalten bleiben.

Unter Beriicksichtigung vorgenannten Kriterien ergaben sich zusétzlich zu der bereits in 2015
ausgewiesenen Anlage Niederrhein vorlaufig folgende geeignete Einspeiseknoten im Landes-
inneren:

380-kV-Anlage Dauersberg: Diese Anlage liegt ca. 100 km 6stlich von Ko6ln, 100 km ndrd-
lich von Frankfurt und 150 km siidlich vom Ruhrgebiet. Nach den nicht windbedingten Pla-
nungen erfolgt ein Ausbau dieses Netzknotens fiir acht 380-kV-Stromkreise in vier Himmels-
richtungen. Er ist dann geeignet ca. 4000 MW im GroBraum zu verteilen.

380-kV-Anlage Grafenrheinfeld: Diese Anlage liegt 100 km &stlich von Frankfurt, 150 km
nordostlich von Stuttgart und 200 km noérdlich von Miinchen. Zu dieser Anlage lassen sich
durch Seilauflage auf vorhandenem Freileitungsgestinge zwei weitere 380-kV-Stromkreise
schaffen. Insgesamt wiirden dann 4 Stromkreise nach Siidwesten (Richtung Stuttgart), jeweils
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zwei Stromkreise nach Westen, Siiden und Osten zur Verfiigung stehen. Der Netzknoten ist
geeignet ca. 4800 MW zusitzlich zu der aus Osten herbeigefiihrten Leistung in Richtung Sii-
den und Westen weiterzuleiten. Durch eine Verlagerung des Einspeiseknotens Grafenrhein-
feld nach Norden zur 100 km entfernten Anlage Mecklar entstiinde ein Engpass auf den Lei-
tungen zur Anlage Dipperz.

380-kV-Anlage Moorriem: Die durchgefiihrten Untersuchungen zeigten des Weiteren, dass
von der bereits in 2015 erforderlichen 380-kV-Anschlussanlage Moorriem kein {iberlagertes
Netz in das Landesinnere zum Transport von 3200 MW Offshore-Leistung notwendig sein
wird. Es reicht aus, diesen Anschlusspunkt durch Stromkreisauflage von Ganderkesee nach
Wehrendorf auf dem bis 2010 zu errichtenden Leitungsgestiange leistungsstirker in das Ver-
bundnetz zu integrieren.

Eine stationdre Untersuchung des unterlagerten Drehstromnetzes mit einem iiberlagerten
HGU-Netz wiirde lediglich zeigen, wie sich die abzubildenden kiistennahen Lastsenken und
die landesinneren Einspeisungen entlastend bzw. belastend auf die jeweiligen Bereiche des
Drehstromnetzes auswirken, da beide Systeme elektrisch entkoppelt betrieben werden. Auf
die ndhere Untersuchung eines solchen Systems wurde daher verzichtet. Ein iiberlagertes
Drehstromnetz mit 1dngskompensierten Leitungen nach Pkt. 2 wird vermascht mit dem iibri-
gen Verbundnetz betrieben. Dies wirkt sich insbesondere bei der gegenseitigen momentanen
Unterstiitzung in Storungsfillen positiv aus. Um Erkenntnisse {iber ein solches Gesamtsystem
zu erhalten, wurde diese Losungsvariante stationér untersucht. Es zeigte sich hierbei, dass die
Einspeiseleistung in die landesinneren Netzknoten bei 40-prozentiger Langskompensation nur
erreicht werden, wenn die 380-kV-Drehstromleitungen zur Verringerung der Leitungsimpe-
danz zu den kiistennahen Anschlussanlagen als 4-fach Leitungen errichtet werden. Bei dieser
Losung werden auch die v. g. unzulissigen Ubertragungswinkel vermieden. Zwei der Leitun-
gen einer Gestiangehélfte konnten theoretisch jeweils parallel geschaltet betrieben werden. Ei-
ne definitive Entscheidung iiber konkrete Schaltungen und den Anlagenausbau hiangt u. a. von
den kiinftig verfiigbaren Betriebsmittel und der Geritetechnik ab.

Benotigt werden bei dieser Losungsvariante zwei zusétzliche Trassen mit Leitungsquerschnit-
ten von einmal ca. 3.000 MW und ca. 5.000 MW (s. Abbildung 8-15). Zudem wird zur Last-
flusssteuerung ein zweiter Querregler in Brunsbiittel erforderlich.

Fiir die Leitungen werden an jeder Seite zusitzlich Kompensationsanlagen benotigt.
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Abbildung 8-15: Ubersicht iiber die Zusatztrassen bis 2020 (,,Overlay-Netz*)
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Die durchgefiihrten stationdren Rechnungen mit dem nach v. g. Kriterien entwickelten Netz
zeigten keine Engpisse und das (n-1)-Kriterium wurde in keinem Fall verletzt. Die Ubertra-
gungswinkel im Netz bleiben in Grenzen und fithren zu keiner unzuldssigen Beeintriachtigung
der Nachbarnetze. Die erforderlichen windbedingten Netzausbauten fiir 2020 zeigt Tabelle
8-14.
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Tabelle 8-14: Ubersicht iiber erforderliche NetzausbaumaBnahmen in 2020

Bereich/Netzknoten MafBinahme

Conneforde - Dauersberg Trassenneubau (450km)

Brunsbiittel - Grafenrheinfeld Trassenneubau (600km)

Brunsbiittel 2. Querregler mit 1.400 MVA

Ganderkesee - Wehrendorf Auflegen eines 2. 380-kV-Stromkreises (80km)
Grafenrheinfeld - Hiiffenhardt Auflegen eines 2. 380-kV- Stromkreises (190km)
Grafenrheinfeld - Goldshofe Auflegen eines 2. 380-kV-Stromkreises (175km)
verteilt Bereitstellung von 3500 Mvar Blindleistung

Dynamische Rechnungen wurden nicht durchgefiihrt. Sie erfordern die Modellierung eines
hochkomplexen Gesamtsystems, das mit einer Vielzahl teilweise unbekannter Komponenten
(Offshore-WEA-Parks, FACTS, iiberlagerte Regelung und Netzdimpfung) elektrisch eng ge-
koppelt bisher weltweit noch nicht betrieben wurde. Eine weitere {iber die heute bekannten
Probleme hinausgehende erhebliche Schwierigkeit entsteht fiir den Netzbetrieb durch die we-
gen der Windvolatilitit stark wechselnde Ubertragungsaufgabe, wodurch sich der Betriebszu-
stand des Netzes hdufig und innerhalb kurzer Zeitintervalle in weiten Bereichen verindert.

Gesicherte und umfassende Erkenntnisse, ob bzw. welche der drei skizzierten Losungen der
Bedingung einer unveridnderten Versorgungssicherheit und allen betrieblichen Belangen ge-
recht werden, lassen sich fiir einen so weiten Blick in die Zukunft mit grundlegend verdnder-
ten Aufgaben des Verbundsystems nicht nur durch theoretische Untersuchungen gewinnen.
Der Aufwand zur Behandlung von zahlreichen ungelosten Teilaspekten, wie z. B.: die Zulés-
sigkeit der gewdhlten Anschlusskonzepte im Hinblick auf Sammelschienenkurzschliisse und
die dabei gesamthaft ausgefallenen Leistung (<3000 MW) geht dariiber hinaus, was inner-
halb dieser Studie geleistet werden kann und deren Ergebnisse bei einer spiteren Realisierung
belastbar sein miissen.
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8.6 Kostenbetrachtungen

Zur Bestimmung der Netzausbaukosten wurden die Kalkulationspreise geméll Tabelle 8-15

zugrunde gelegt.

Tabelle 8-15: Ubersicht iiber zu Grunde gelegte Richtwerte zur Ermittlung der fiir die
NetzausbaumaBinahmen im Verbundnetz benotigten Investitionskosten

Investitionskosten

Investitionskosten gemaR UNB-Angaben fiir ETSO (2002)

380-kV-Hochstromleitung Binnentiefland 850 T€/km
380-kV-Hochstromleitung Kiste, Mittelgebirge 1000 T€/km
380-kV-Stromkreis, Auflegen auf vorh. Gestange 125 T€/km
380-kV-Doppel-Freileitung Binnentiefland 700 T€/km
380-kV-Doppel-Freileitung Kuste, Mittelgebirge 850 T€/km
220-kV-Doppel-Freileitung Binnentiefland 445 T€/km
220-kV-Doppel-Freileitung Kuste, Mittelgebirge 535 T€/km
380-kV-Schaltfeld 1.850 T€
220-kV-Schaltfeld 1.200 T€
380/220-kV-Transformator 11 TE/MVA
380/110-kV-Transformator 12 TE/MVA
380-kV-Vierfach-Freileitung Binnentiefland 1.200 T€/km
380-kV-Vierfach-Freileitung Kiste, Mittelgebirge 1.400 T€/km

Ansatz fiir Neubau-Trassenlange:

a) Originallange bei 380-kV-Neubau auf abgangiger Trasse < 220 kV.

b) Luftlinie x Umwegfaktor 1,4 bei Neubau auf "griiner Wiese".

Investitionskosten der Kompensationsmittel und Querregler

380-kV-Serienkompensation
380-kV-
Kompensationsdrosselspule
380-kV-Kondensator (statisch)
380-kV-Kompensator FACTS
(SVC, TCSC)
380-kV-Querregler

12

10
10

40
10

T€/Mvar

T€/Mvar
T€/Mvar

T€/Mvar
TE/MVA
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Tabelle 8-16: Detaillierte Kostenzusammenstellung fiir die WEA-getriebenen Netzaus-
baumafinahmen geordnet nach Zeithorizonten [gerundet, in Mio. €]

Netzverstiarkung

2007

2010

2015

2020

2 x Querregler Diele (2 x 1.400 MVA)

32

1 x Querregler Brunsbiittel (1 x 1.400 MVA)

18

1 x Querregler Brunsbiittel (1 x 1.400 MVA)

18

Netzverstarkung Thiiringen
(Stromkreisumstellung 187 km, Neubau 6 km)

31

Netzverstarkung Franken I
(Stromkreisumstellung 82 km)

10

Netzverstarkung Franken II
(Stromkreisumstellung 97 km)

16

Hamburg/Nord — Dollern
(Neubau 45 km, 1 System)

42

Ganderkesee — Wehrendorf
(Neubau 80km, 1 System)

46

Neuenhagen — Bertikow/Vierraden
(Neubau 110 km)

109

Lauchstédt — Vieselbach (Neubau 80 km) —
Hochstromltg.

78

Vieselbach — Altenfeld (Neubau 80 km) —
Hochstromltg.

87

Altenfeld — Redwitz (Neubau 60 km) —
Hochstromltg.

70

Diele — Niederrhein (Neubau 200 km)

148

Wahle — Mecklar (Neubau 190 km)

140

Conneforde — Dauersberg (Neubau 450 km)
— Vierfachleitung mit Serienkompensation

618

Brunsbiittel — Grafenrheinfeld (Neubau 600 km)
— Vierfachleitung mit Serienkompensation

1020

Zubeseilung Bergkamen — Gersteinwerk (16 km)

Zubeseilung Kriftel — Pkt. Eschborn (10 km)

Zubeseilung Ganderkesee— Wehrendorf (80 km)

12

Zubeseilung Grafenrheinfeld — SW (370 km)

53

Neubau Schaltanlage Bergkamen

Neubau Schaltanlage Mooriem

Ersatzneubau Schaltanlage Wolmirstedt

26

Ertiichtigung Schaltanlage Borken

Ersatzneubau Schaltanlage Brunsbiittel

Ersatzneubau Schaltanlage Hamburg/Nord

19

Ertlichtigung Schaltanlage Kriimmel

Kondensatoren/SVC

71

16

13

80

MaBnahmen mit Bezug zum 110-kV-Netz

58

21

Sonstiges

22

12

Einzelsumme

275

506

355

ca. 1800

Kummulierte Summe

275

781

1136

ca. 3000
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Die Gesamtkosten fiir die in den einzelnen Zeithorizonten ermittelten NetzausbaumalBnah-
men, bei Kalkulation entsprechend der in Tabelle 8-15 zu Grunde gelegten Sétze, ergeben den
in Tabelle 8-16 und Abbildung 8-16 dargestellten Investitionsverlauf bis 2020. Hierbei ist zu
beachten, dass es sich um sehr grobe Schitzwerte handelt. So wurde z.B. aufgrund der gerin-
gen Erfahrungen mit der Realisierung von Kondensatoren und SVC in der erforderlichen
GroBenordnung eine Spanne von + 15% in dieser Abbildung angegeben. Eine detaillierte
Kostenaufstellung hierzu ist im Anhang C beigefligt.

Abbildung 8-16: Kumulierte Investitionskosten fiir Wind bedingte Netzausbaumaf}-
nahmen im deutschen Verbundnetz in Abhingigkeit von der einge-
speisten Leistung aus Windenergieanlagen (ohne Netzanschlusskosten
und Anbindungskosten der Windparks von der Offshore-Plattform bis
an den Netzanschlusspunkt)
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Fiir die Ubertragung von WEA-Leistung ergeben sich unter Beriicksichtigung der vorgenann-
ten Randbedingungen beziiglich des sonstigen Kraftwerkseinsatzes ab einer installierten Leis-
tung in Deutschland von ca. 20.000 MW spezifische Zubaukosten im Hdchstspannungsnetz
von ca. 100 €/kW. Die Investitionen verlaufen nicht kontinuierlich, da Einzelprojekte bis zu
ca. 0,6 Mrd. € und ca. 1,0 Mrd. € Investitionen umfassen kénnen.

Die fiir den Betrieb des Onshore-Netzes entstehenden Kosten belaufen sich nach bisherigen
Erfahrungen auf ca. 1,5% der Investitionskosten.
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8.7 Genehmigungen

Die neu zu bauenden Leitungstrassen fithren durch bzw. tangieren naturschutzrechtlich sen-
sible und schiitzenswerte Bereiche. Fiir die Genehmigung dieser Trassen sind in offiziell ein-
zuleitenden Verfahren umfangreiche Eingriffsbeschreibungen und Abwégungen bei der Fest-
legung der Linienfiihrung erforderlich. Eine Bewertung inwieweit bei der Festlegung der Li-
nienfithrung die teilweise sich anbietende Errichtung von 380-kV-Leitungen in vorhandenen
220-kV oder 110-kV-Leitungstrassen Vorteile bringen wird, muss der Beurteilung offizieller
Verfahren vorbehalten bleiben.

Des Weiteren war eine Beurteilung der Genehmigungsfdhigkeit der kiistennahen Leitungs-
trassen vom Anlandepunkt der Offshoreparks bis zu Netzanschlussanlagen nicht moglich, da
bisher die Genehmigungsverfahren fiir die Kabeltrassen von See bis zu den Anlandepunkten
nicht abgeschlossen sind. Die Vorgabe dieser Anfangspunkte ist jedoch Voraussetzung zur
Entwicklung einer Trassenfiihrung bis zu den Anschlussanlagen und deren Bewertung.

Fiir die Errichtung der neuen Leitungen ist wegen ihrer Lange und Spannungshéhe eine Um-
weltvertrdglichkeitspriifung notwendig und erfordert deshalb die Durchfiihrung eines Plan-
feststellungsverfahrens. In diesem Verfahren muss eine zeitaufwendige und umfangreiche
Abwigung zwischen den Belangen der betroffenen Privateigentiimer und dem o6ffentlichen
Interesse erfolgen. Eine wesentliche Voraussetzung fiir die erfolgreiche Durchfithrung der
Planfeststellungsverfahren fiir die neuen Leitungen diirfte vorliegen, da sie den Zielen von § 1
des EnWG entsprechen. Allerdings ist aufgrund der geografischen Gegebenheiten und der Be-
lange des Natur- und Landschaftsschutzes mit erheblichen Genehmigungsschwierigkeiten zu
rechnen. Eine Beschleunigung der Verfahren durch die zustdndigen Genehmigungsbehdrden
ist daher dringend erforderlich.
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9 Dynamische Untersuchungen

Fiir die systemdynamischen Untersuchungen wird das dynamische Netzmodell des UCTE-
Datensatzes eingesetzt. Nahezu die gesamte 220/380 kV Verbundebene des UCTE-Systems
ist in dem Simulationspaket NETOMAC nachgebildet. Das Gesamtmodell enthdlt mehr als

6700 Netzknoten

4300 Ubertragungsleitungen

1550 380-kV-Leitungen

1700 220-kV-Leitungen
600 110-kV-Leitungen

2700 Transformatoren 380kV/220kV
600 Synchrongeneratoren mit Regelung

400 Windparks mit Regelung.

Um das Modell auf diesen Umfang zu begrenzen, wurden die Maschinen eines Kraftwerks-
standortes teilweise zu einer Ersatzmaschine zusammengefasst. Die dynamischen Daten der
Generatoren, der Erregersysteme, der Pendelddmpfungsgerite, der Turbinencharakteristiken
und der Drehzahlregler sind detailliert nachgebildet. Die Modelle entsprechen den IEEE
Standards. Die Lastcharakteristiken sind realititsnah modelliert. Eine Validierung des UCTE-
Datensatzes konnte mit Hilfe der mit WAMS (Wide Area Measurement System) gewonnenen
Messungen erfolgen. Die Simulation zahlreicher Netzvorginge haben das Schwingungs- und
Dampfungsverhalten des realen Systems abhéngig von den vorherrschenden Lastflussverhalt-
nissen prézise bestdtigt. Das Verhalten des Modells entspricht durch den hohen Detaillie-
rungsgrad der Nachbildungen dem realen System.

WEA werden als dynamisches Aquivalent inklusive des Regelverhaltens in das Modell einge-
bunden, wobei auch mehrere kleinere WEA als ein Aquivalent einem bestimmten Netzan-
schlusspunkt zugeordnet werden konnen. Es werden die im Fachbeirat und mit den Herstel-
lern abgestimmten Modelle fiir Windkraftanlagen eingesetzt. Die Basisfille der Varianten fiir
die dynamischen Berechnungen sind mit den Basisfdllen der stationédren Lastflussberechnun-
gen grundsitzlich abgestimmt.

9.1 Beschreibung der Windparkmodelle

Fiir die Untersuchung werden drei unterschiedliche WEA-Konzepte eingesetzt. Die Wind-
parknachbildungen basieren jeweils auf Modellen der Einzelanlage, die durch Hochskalieren
entsprechend der Anschlussleistung gewonnen werden. Es werden die folgenden Windpark-
modelle fiir die Netzstudie eingesetzt:

e Windpark auf Basis doppelt gespeister Asynchrongeneratoren
e Windpark auf Basis stall-geregelter Asynchrongeneratoren

e Windpark auf Basis von Synchrongeneratoren mit Vollumrichter



Dynamische Untersuchungen 147

Windparks, die bis Dezember 2003 bereits an das Ubertragungs- und Verteilungsnetz des
deutschen Verbundsystems angeschlossen wurden, sind entsprechend der bis dahin geltenden
Anschlussrichtlinien mit den folgenden Abschaltkriterien durch Spannungsiiberwachungsre-
lais modelliert:

Bei einer Spannung von weniger als 80% der Nennspannung an der Generatorklemme erfolgt
eine Anregung des Unterspannungsiiberwachungsschutzes der WEA. Verbleibt nach der An-
regung des Unterspannungsschutzes die Klemmenspannung fiir mehr als 50 ms unterhalb der
Anregegrenze von 80% der Nennspannung, wird ein Trip-Signal an den zugehorigen Leis-
tungsschalter libertragen, der die Anlage vom Netz trennt.

Ab 2004 gelten Anschlussbedingungen, ab deren Giiltigkeit das Abschalten von WEA bei
konzeptgeméBer Fehlerklarung nicht mehr erlaubt ist. In einem 110-kV-Testnetz wurden zu-
nichst die folgenden Konfigurationen untersucht:

e WEA mit variabler Drehzahl, doppelt gespeiste Asynchrongeneratoren (DFIG), 30*1.5 MW
e  WEA mit variabler Drehzahl, voll gespeiste Synchrongeneratoren (SG), 25*1.8 MW
e  WEA mit fester Drehzahl, stall-geregelte Asynchrongeneratoren (ASG), 22*2MW

Die Windparkmodelle werden mit den folgenden beiden Netzanschlusskonzepten ohne, bzw.
mit Spannungsstiitzung und einer Einspeisung von P=45 verifiziert. Fiir die beiden WEA-
Typen DFIG und Synchrongenerator mit Vollumrichter werden die Berechnungen mit beiden
Netzanschlusskonzepten, fiir den stall-geregelten Asynchrongenerator nur fiir das erste An-
schlusskonzept mit P=44 MW durchgefiihrt.
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Abbildung 9-1: Netzanschlusskonzepte fiir verschiedene Windparkmodelle
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Alle in Kapitel 1.1 durchgefiihrten Rechnungen zur Verifikation des grundsétzlichen Verhal-
tens der Windkraftmodelle bei Netzfehlern werden mit einem Modell 3. Ordnung und einem
stationdren Netzmodell durchgefiihrt werden (,,Stabilitdts-Modell“, ,,RMS-Simulation*). Die
Test-Netze sind an die FGW/VDN Vergleichsrechnungen angelehnt. Wirk- und Blindleistung
werden am Netzanschlusspunkt gemessen. Der Blindleistungsaustausch am Netzanschluss-
punkt zwischen Netz und Windpark ist fiir die Modelle DFIG und Synchronmaschine mit
Vollumrichter auf 0 Mvar eingestellt. Die Storfdlle lassen sich in folgende Kategorien eintei-
len:

e Symmetrische, dreiphasige Fehler mit Fehlerreaktanz (Spannungseinbruch am
Netzanschlusspunkt). Die Fehlerreaktanz wird so gewihlt, dass es zu Spannungsein-
briichen von ca. 80% und 20% am Netzanschlusspunkt kommt.

e Unsymmetrische Fehler: In der Studie werden keine Auswirkungen von unsymmetri-
schen Zustédnden untersucht, da die verfiigbaren Modelle bisher noch nicht geeignet

sind.

e Spannungsstiitzung. Alle WEA-Modelle entsprechen dem realen Anlagenverhalten:
Samtliche bereits vor 2004 installierten Windenergieanlagen (Altanlagen) besitzen
keine Spannungsstiitzung, was im Basisszenario 2003 fiir alle Anlagen zu Grunde ge-
legt werden musste. Fiir die Varianten 2007, 2010 und 2015 werden alle ab 2004 in-
stallierten Windparks mit Spannungsstiitzung modelliert.
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Visualisierung der Ergebnisse

Folgende GroBen werden zur Beschreibung des Klemmenverhaltens der Windparkmodelle vi-
sualisiert:

* Wirk- und Blindleistung (in MW/Mvar) am 110kV Anschlusspunkt.

* Wirk- und Blindstrom (in kA) am 110kV Anschlusspunkt.

* Betrag des Stroms (in kA) am 110kV Anschlusspunkt.

* Spannung (Betrag der Mitsystemkomponente) am 110kV Anschlusspunkt in p.u.

* Spannung (Betrag der Mitsystemkomponente) an der 20kV Sammelschiene in p.u.
* Frequenz (in Hz) am 110kV Anschlusspunkt (nur bei Frequenzvariation)

* Verlauf der Lauferstrome (in kA) bei DFIG

9.1.1 Windpark auf Basis doppelt gespeister Asynchrongeneratoren

In den Untersuchungen wird das gemeinsam mit den Herstellern, der FGW und den Ubertra-
gungsnetzbetreibern entwickelte Modell eingesetzt, das auch eine Spannungsstiitzung bertick-
sichtigt. Die zurzeit in Betrieb gechenden WEA miissen groftenteils aufgrund des Zeitpunktes
der Antragsstellung keine erweiterten Anschlussbedingungen, wie z.B Spannungsstiitzung er-
fiillen. Dennoch wurden fiir die dynamischen Untersuchungen der Varianten 2007, 2010 und
2015 alle nach 2004 an das Verbundsystem angeschlossenen WEA mit Spannungsstiitzung
beriicksichtigt

Abbildung 9-2: Ubersichtsschaltbild WEA
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Die Verifikation des Modells erfolgt anhand des Klemmenverhaltens, das fiir die mit dem
Gutachter abgestimmten Varianten durchgefiihrt wird. In den folgenden Abbildungen werden
die Wirk- und Blindleistung, der Betrag des Stromes, die Spannung am 110 kV Anschluss-
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punkt, die Spannung an der 20 kV Sammelschiene, die Lauferstréme und der Betrag des
Raumzeigers des Lauferstroms visualisiert.

Die Abbildung 9-3 und Abbildung 9-4 zeigen einen Spannungseinbruch auf 20% bzw. 80%
Ux am Netzanschlusspunkt fiir die doppelt gespeiste Asynchronmaschine ohne Spannungs-
stiitzung fiir eine Einspeiseleistung von P=30*1,5 MW=45 MW. Zusitzlich sind diese Span-
nungseinbriiche mit Spannungsstiitzung nach VDN-Leitfaden (FRT-Zyklus entsprechend der
E.ON Netzanschlussregeln) in der Abbildung 9-5 und der Abbildung 9-6 geplottet.

Abbildung 9-3: Spannungseinbruch der DFIG auf 20 % Ux am PCC, P=30*1,5 MW
ohne Spannungsstiitzung
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Abbildung 9-4: Spannungseinbruch der DFIG auf 80 % Ux am PCC, P=30%1,5 MW

ohne Spannungsstiitzung

Trip Signal Crowbar

UPCC [puy] —— !
U (20kV)[pu]

P (PCC) [MW] —

Q (PCC) [Mvar] M~ ——
1 (PCC) KA

Irotor L3 [kA] Irotor L1 [kA] 1
Irotor L2 [kA]
w(PCC) k] O7° \
Ib(PCC) [KA] e~
0.00 0.25 0.50 0.75

t[s]

1.00

Abbildung 9-5: Spannungseinbruch der DFIG auf 20 % Ux am PCC, P=30*1,5 MW

mit Spannungsstiitzung
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Abbildung 9-6: Spannungseinbruch der DFIG auf 80 % Ux am PCC, P=30*1,5 MW
mit Spannungsstiitzung
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9.1.2 Windpark auf Basis stall-geregelter Asynchrongeneratoren

Das Modell des stall-geregelten Asynchrongenerators wurde auf Empfehlung des Gutachters
mit dem Referenzmodell der 2MW-WEA mit fester Drehzahl folgender Referenz
http://www.risoe.dk/rispubl/VEA/veapdf/ris-r-1331.pdf abgeglichen.

Das Klemmenverhalten des umgesetzten Modells ist fiir die Spannungseinbriiche von 20%
und 80 % Uy in den Abbildung 9-7 und Abbildung 9-8 visualisiert.

Abbildung 9-7: Spannungseinbruch der ASG auf 20 % Ux, P=22*2 MW
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Abbildung 9-8: Spannungseinbruch der ASG auf 80 % Uy, P=22*2 MW
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9.1.3 Windpark auf Basis von Synchrongeneratoren mit Vollumrichter

Das verwendete Modell des Synchrongenerators basiert auf dem ENERCON Windgenerator
vom Typ E66/20.70, dessen Klemmenverhalten visualisiert wurde. Es handelt sich hierbei um
eine 2,0 MVA Anlage.

Die Randbedingungen, unter denen das Einzelanlagenmodell als Windparkanlagenmodell be-
trachtet werden kann, sind die folgenden:

e fiir alle Maschinen gelten dieselben Windbedingungen, d.h. es herrscht der gleiche in-
terne Betriebszustand

e alle Maschinen besitzen dieselbe Klemmenspannung
e Restspannung im Fehlerfall darf nicht kleiner als 15% werden

e Einschwingzeit des Modells betriagt S5s

Die Simulation ausgewahlter Storfille ergibt folgende Ergebnisse, die in den Abbildung 9-9
bis Abbildung 9-12 visualisiert wurden. Graphisch ausgegeben wurden die Wirk- und Blind-
leistung, der Betrag des Stromes, die Spannung des 110 kV Anschlusspunktes sowie die
Spannung an der 20 kV Sammelschiene.

Abbildung 9-9: Verhalten der Synchronmaschine mit Vollumrichter bei einem Span-
nungseinbruch auf 20 % Uy am PCC, P=22%2,0 MW ohne Spannungs-
stiitzung
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Abbildung 9-10:

Verhalten der Synchronmaschine mit Vollumrichter bei einem Span-
nungseinbruch auf 80 % Uy am PCC P=22%2,0 MW ohne Spannungs-
stiitzung

0,1

L/_I

0,7 0,8 0,9 tls

Strom/A

200
1507
100
50 0.1

0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 /s

0 }

Spannung/pu

0,757
0,507
0,257 0.1
0,00 1

0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 t/s

'Spannung/pu/
0,757

0,507
0,257

t/s

0,00

Aufgrund des aktuellen Modellstandes der Fa. Enercon musste zur korrekten Beriicksichti-
gung der Spannungsstiitzung fiir das Modell der Synchronmaschine mit Vollumrichter auf ein
internes Modell zuriickgegriffen werden.

Abbildung 9-11:

Verhalten der Synchronmaschine mit Vollumrichter bei einem Span-
nungseinbruch auf 20 % Uy am PCC, P=45 MW mit Spannungsstiit-
zung
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Abbildung 9-12: Verhalten der Synchronmaschine mit Vollumrichter bei einem Span-
nungseinbruch auf 80 % Uy am PCC, P=45 MW mit Spannungsstiit-

zung
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9.2 Aufbau des dynamischen UCTE-Datensatzes
9.2.1 Erweiterung und Validierung des UCTE-Datensatzes

Der fiir diese Studie aktualisierte dynamische Datensatz wurde bisher fiir simtliche dynami-
sche Untersuchungen des europdischen Verbundsystems eingesetzt, die im Rahmen von
UCTE Projekten durchgefiihrt wurden. Hervorzuheben sind die vorbereitenden Untersuchun-
gen fiir den synchronen Anschluss von CENTREL und Bulgarien/Ruminien an das UCTE-
System sowie die Gleichstromverbindungen nach Skandinavien. Die aus Sicht des européi-
schen Verbundsystems notwendigen netztechnischen Mallnahmen, die als Voraussetzung fiir
die Kopplung weiterer Teilsysteme mit UCTE zu erfiillen waren, wurden auf Basis der Unter-
suchungsergebnisse definiert und von den jeweiligen UNB konkret umgesetzt.

Die Aktualisierung und Validierung dieses Datensatzes erfolgt in einem fortlaufenden fachli-
chen Dialog im Kreis internationaler Experten, der sich eng an den betrieblichen Belangen zu
Fragen der Systemsicherheit orientiert und analysierte spezifische Netzvorgange beriicksich-
tigt. Hierdurch wird zum einen der Datensatz stindig anhand praktisch relevanter Fragestel-
lungen validiert und auf hohem Niveau bzgl. der detailgetreuen Nachbildung physikalischer
Vorgéinge weiterentwickelt. Zum anderen wird eine stindige Weiterentwicklung des System-
technischen Know-How’s beziiglich sicherheitsrelevanter Fragen fiir die Planung und den Be-
trieb grofler Verbundsysteme erreicht.

Abbildung 9-13 zeigt eine Ubersicht iiber das nachgebildete UCTE-Verbundsystem.
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Abbildung 9-13: Struktur des dynamischen UCTE-Datensatzes

Deutsches Verbundnetz

- Dynamischer UCTE-Datensatz

Beispielsweise sei die Validierung des verwendeten dynamischen Datensatzes anhand von
Messungen und Simulationen elektromechanischer Ausgleichsvorgéinge erwéhnt, die sich ii-
ber das gesamte europdische Verbundsystem erstrecken. Abbildung 9-14 macht die gute U-
bereinstimmung zwischen Messung und Simulation anhand eines Fehlers in Spanien mit ei-
nem Kraftwerksausfall von 1000 MW deutlich, in einem Vergleich des Verhaltens der Fre-
quenz in Spanien, Deutschland und dem CENTREL-Gebiet, sowie der Wirkleistung auf einer
Verbundleitung zwischen Deutschland und Frankreich.
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Abbildung 9-14: Vergleich Simulation und Messung fiir einen 1000 MW-Ausfall in Spa-

nien
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9.2.2 Aufteilung der Windenergieeinspeisung auf die unterschiedlichen Technologien

Fiir die folgenden dynamischen Untersuchungen wurde die im Berichtsteil Szenarien ermittel-
te und mit einem Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,9 beriicksichtigte Windenergieeinspeisung den
einzelnen Netzregionen zugeordnet und auf die in der Studie zu beriicksichtigenden Techno-
logien (ASG, DFIG, SG) aufgeteilt.

Fiir Altanlagen bis 2003 wurden die statistischen Erhebungen aus Abbildung 9-15 (Quelle:
DEWTI) verwendet. Die Statistik zeigt, dass bis zum Jahr 2003 vorwiegend Asynchrongenera-
toren, iiberwiegend in der Verteilnetzebene, aber auch an das Hochspannungsnetz angeschlos-
sen wurden. Bei Anschliissen an das Hochstspannungsnetz (> 220-kV) wurde davon ausge-
gangen, dass die Anlagen einer modernen Technik (DFIG, SG) entsprechen.



Dynamische Untersuchungen 159

Abbildung 9-15: Kumulierte Leistung je Generatortyp geordnet nach Jahren
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Nach Auswertung der bereitgestellten Daten ergibt sich bis zum Jahr 2003 ein prozentualer
Anteil der unterschiedlichen Technologien entsprechend Tabelle 9-1. Diese Anteile wurden
fiir diesen Zeitraum und fiir jede Netzregion gleich angesetzt.

Tabelle 9-1 : Aufteilung der Windenergieeinspeisung auf die unterschiedlichen Tech-

nologien
WEA-Typen ASG DFIG SG
2003 [%] 46% 20% 34%

Tabelle 9-2:  Aufteilung der im Netz verbleibenden Einspeisungen aus Altanlagen [in

MW] bis zum Jahr 2015

Regionen 2007 2010 2015

1 4650 4350 3950
2/3/4 5650 5400 5050
5/6 1650 1450 1050
Summe 11950 11200 10050

Fiir die Jahre nach 2003 wurden nur modernste regelbare Anlagentechnologien (DFIG, SG je
50%) in den Berechnungen eingesetzt. Es wurde unterstellt, dass alle nach 2003 in Betrieb
gegangenen Anlagen die erweiterten Anforderungen der GridCodes beziiglich schneller
Wirkleistungsbereitstellung, riickwirkungsfreier Betrieb (Recovery-Verhalten) und sofor-
tiger Spannungsstiitzung bei Fehlereintritt und nach Fehlerkldrung erfiillen und FRT-fdhig
sind. Damit sind die Windenergieanlagen entsprechend der technischen Maglichkeiten
bestehender und zukiinftiger Anlagentechnik im Verteilungs- und Ubertragungsnetz
(Verhalten bei Netzstorungen, Beitrag zur Kurzschlussleistung etc.) in den Untersuchungen
beriicksichtigt. Tabelle 9-2 zeigt die resultierende Windeinspeisung aus Altanlagen, die bis
zum Zeithorizont 2015 im deutschen Verbundnetz trotz Repowering verbleibt.
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9.2.3 Nachbildung der unterlagerten 110-kV- und MS-Netze

Die 110-kV-Netze wurden in den Windeinspeiseregionen detailliert nachgebildet. Die Wind-
parks wurden umspannwerksscharf modelliert. Das Regionenmodell fiir Windparks, die an
das 20-kV-Netz angeschlossen sind, beriicksichtigt auch den 20-kV-Netzteil und die zur Um-
spannung erforderlichen 110/20-kV und 20/0,69-kV Transformatoren.

Dies stellt eine Abweichung zu der in Integral fiir die stationéren Berechnungen gewihlte re-
duzierte Darstellung der 110-kV-Netze dar. Diese erweiterte Modellierung ist notwendig, um
den Spannungstrichter wéihrend eines Kurzschlusses mit moglichst hoher Genauigkeit zu best-
immen.

Die gednderte Nachbildung der 110-kV-Netze und die Beriicksichtigung der Verteilnetzebene
konnen unwesentliche Abweichungen der Lastflussergebnisse zwischen den Integral- und Ne-
tomac-Rechnungen verursachen. Die Feinabstimmung der Datensitze wurde so durchgefiihrt,
dass die Basisfille der Varianten fiir die dynamischen Berechnungen von den Basisfillen der
stationdren Lastflussberechnungen nur geringfiigig abweichen. Die in den Untersuchungen
sich aufgrund der unterschiedlichen Modellierung einstellenden geringen Abweichungen in
der Ausgangslastflusssituation haben keine Auswirkungen auf die Aussagekraft der Ergebnis-
se der dynamischen Berechnungen dieser Studie.

9.2.4 Einbindung der Onshore-Anlagen

Die Netzanbindung fiir den Onshore-Bereich erfolgt mittels zweier Transformatoren (110/20-
kV und 20/0,69-kV) und einer Kabelanbindung an das 110-kV-Netz. Die in der Verteilnetz-
ebene angesiedelte Onshore-Windeinspeisung wurde umspannwerkscharf dquivalentiert und
in Regionenmodelle zusammengefasst. Die Linge des Kabelnetzes im Mittelspannungsbe-
reich wurde abgeschitzt und in den Regionenmodellen beriicksichtigt. Alle regionalen Wind-
parkmodelle wurden umspannwerkscharf aufgeteilt. Die Auslegung der Windparkanbindung
richtet sich nach der maximal eingespeisten Leistung. Fiir die Onshore-Windparks gilt ein
Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,9.

9.2.5 Einbindung der Offshore-Anlagen

Fiir die Modellierung der regenerativen Stromerzeugung auf See wurde die von Siemens bzw.
ABB konzipierte Systemauslegung der einzelnen Offshore-Windparks und deren Seekabelan-
bindungen bis zu den Netzverkniipfungspunkten beriicksichtigt. Neben der Auslegung der
Kabel sind in der Modellierung auch die in AS3 ermittelten Kompensationseinrichtungen ent-
halten.

Das Systemmodell sieht z.B. fiir grole Nordsee-Offshore-Windparks fiir jeden Einspeisekno-
ten zwei grole Windparkdquivalente vor, die tiber 150 km bzw. 100 km lange 220-kV-
Seekabelsysteme an eine Anlandungsplattform vor der Kiiste angebunden werden. Die Anzahl
der parallelen Seekabelsysteme richtet sich nach der maximal eingespeisten Leistung. Auf der
Anlandungsplattform wird auf 400kV hochgespannt und iiber mindestens zwei getrennte
Sammelschienen angelandet.
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Fiir die Offshore-WEA gilt ein Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,95. Fiir die stationdren Berech-
nungen wurde ein Verlustfaktor von 5% angenommen. Fiir die dynamischen Berechnungen
werden die realen Verluste entsprechend der seeseitigen Modellierung bis zum Netzan-
schlusspunkt bestimmit.

Die Offshore-Windparks trennen sich fiir Nahfehler mit Fehlerkldrungszeiten von 150 ms
nicht vom Netz. Der Stiitzungsbeitrag erfolgt sofort nach Fehlereintritt. Bei einem Span-
nungseinbruch von mehr als 10% des Effektivwertes der Generatorklemmenspannung wird
ein Blindstrom als Spannungsstiitzungsbeitrag mit einem Faktor von 2% des Nennstromes je
Prozent des Spannungseinbruches auf den Arbeitspunkt aufgeschaltet.

Fiir das Szenario 2015 wurden von ABB und Siemens keine expliziten Berechnungen durch-
gefiihrt. Es wurde aber bereits fiir das Szenario 2020 nachgewiesen, dass die Abfithrung der
seeseitigen Erzeugung bis an Land technisch machbar ist. Da fiir die Einbindung der Offsho-
reanlagen fiir das Jahr 2015 keine seeseitigen Berechnungen zur Auslegung der Seekabel und
des gesamten Windparkgebildes durchgefiihrt wurden, wurde auf das fiir 2010 von ABB und
Siemens vorgeschlagene Anschlusskonzept zuriickgegriffen. Die installierte Offshoreleistung
wurde auf die von DEWI ermittelten Zahlen erhoht. Die Offshore-WEA wurden regionen-
scharf nach DEWI-Szenario durch den Aufbau zusitzlicher Windparks iiber Seekabelverbin-
dungen und die zur Ubertragung notwendigen Betriebsmittel an die vorgegebenen Netzan-
schlusspunkte im Modell berticksichtigt.

9.2.6 Abgleich zwischen stationiiren und dynamischen Datensiitzen

Durch die umfassendere Modellierung der On- und Offshore-WEA einschlie8lich ihrer Netz-
anschlusstechnik in den dynamischen Datensétzen ergeben sich geringfiigige Abweichungen
zu den stationdren Ergebnissen. Zu weiteren Abweichungen kommt es aufgrund der unter-
schiedlichen Nachbildung der europédischen Nachbarnetze. Der stationdre Datensatz beriick-
sichtigt die UCTE-Lastflussvorschau fiir 2003. Der dynamische Datensatz wurde fiir ganz Eu-
ropa zur Bearbeitung spezieller dynamischer Fragestellungen entwickelt (und fortlaufend wei-
terentwickelt). Insgesamt ergeben sich hierdurch zunichst Ergebnisabweichungen fiir die
Wirk- und Blindleistungsfliisse, sowie die Netzspannung an einzelnen Netzknoten.

Durch Anpassung der dynamischen Datensétze wurde erreicht, dass die stationdren Aus-
gangssituationen fiir die einzelnen Szenarien nur unwesentlich von den Ergebnissen der stati-
ondren Rechnungen abweichen. Zu beriicksichtigen ist aulerdem, dass sowohl die stationdren
wie auch die dynamischen Rechnungen nur einen von vielen in der Realitit denkbaren Be-
triebszustidnde darstellen, die allerdings zur Beurteilung der Netzsituation geeignet sind. Die
verbleibenden geringen Ergebnissabweichungen haben keine Auswirkungen auf die Aussage-
kraft der Studie.

Die passiven Netzelemente der Netzregionen Ost, Nordwest, Mitte, Siidost, West und Siid-
west wurden mittels Konvertierung aus dem stationdren Datensatz des Rechenprogrammes
INTEGRAL in das dynamische Simulationsprogramm NETOMAC iiberfiihrt. Die Daten
wurden in den dynamischen UCTE-Datensatz integriert. Die im Netz vorhandenen konventi-
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onellen Kraftwerke wurden durch dynamische Modelle, incl. Turbinen- und Spannungsregler
nachgebildet. Der Arbeitspunkt der einzelnen Generatoren (P, Q) wurde aus dem stationiren

Datensatz ibernommen.

Zur Uberpriifbarkeit der Ubereinstimmung der verschiedenen Datenformate wurde ein iiber-

schaubarer Datensatz bestehend aus Netzeinspeisungen, Generatoren, Transformatoren, Lei-

tungen und Lasten erstellt und vom Integral- in den Netomac-Datensatz konvertiert.

Beispielhaft ist an einem regionalen Ausschnitt deutlich erkennbar die sehr gute Uberein-

stimmung zwischen Spannung, Wirkleistung und Blindleistung der Lastflussergebnisse, die

aus dem Integraldatensatz und die mit Hilfe des Programms Netomac erstellt wurden.

Abbildung 9-16: Ausgangsdatensatz und Lastflussergebnisse in INTEGRAL
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Abbildung 9-17: Lastflussergebnisse fiir den Ausgangsdatensatz nach der Konvertie-

rung
| U-Nenn | Knoten X | Nachbar | Zweig | U-Betrag | U-Winkel | P-Wirk | O-Blind

| kv | XX | Knoten | | pu | Grad | MW | MVar |
| 380.000 | %%A-Cll11l | %$%A-Cl12 | C_00032 | 1.089 | -9.412 | -133.653 | 11.049
| 380.000 | %$%A-Cl11l | %$%A3 11 | B_00032 | 1.089 | -9.412 | 133.653 | -11.049
| 380.000 | %%A-Cll12 | %$%A-C111 | C_00032 | 1.087 | -9.978 | 133.510 | 25.723
| 380.000 | %$%A-Cll12 | %%C3 11 | D_00032 | 1.087 | -9.978 | -133.510 | -25.723
| 380.000 | %%A-C211 | %$%A-C212 | C_00033 | 1.088 | -6.468 | -406.240 | 28.262
| 380.000 | %%A-C211 | %%A3 12 | B_00033 | 1.088 | -6.468 | 406.240 | -28.262
| 380.000 | %%A-C212 | %%A-C211 | C_00033 | 1.086 | -8.205 | 404.922 | -2.466
| 380.000 | %%A-C212 | %%C3 12 | D_00033 | 1.086 | -8.205 | -404.922 | 2.466
| 380.000 | %%A-E11A | %$%A3 12 | B_00034 | 1.087 | -6.771 | 453.602 | -23.884
| 380,000 | SeA-F11 L 3SE3 1A L.C 00034 | 1.087 | = i -453.0600 | 3.884 1
| 380.000 | %%A3 11 | | B_00049 | 1.086 | -8.530 | -500.000 | -200.000
| 380.000 | %%A3 11 | $ZWEIOO3 | B_00052 | 1.086 | -8.530 | 698.098 | 28.510
| 380.000 | %%A3 11 | %$%A-Cl11 | B_00032 | 1.086 | -8.530 | -133.886 | 65.975
| 380.000 | %%A3 11 | %$%B3 11 | B_00030 | 1.086 | -8.530 | -64.166 | 104.492
| 380.000 | %%A3 12 | $ZWEIOO04 | B_00053 | 1.088 | -3.834 | 698.143 | -69.378
| 380.000 | %%A3 12 | %$%A-C211 | B_00033 | 1.088 | -3.834 | -408.255 | 67.700
| 380.000 | %%A3 12 | %$%A-E11A | B_00034 | 1.088 | -3.834 | -456.106 | 58.703
| 380.000 | %%A3 12 | $%B3 12 | B 00031 | 1.088 | -3.834 | 166.217 | -56.026
| 380.000 | %%B3 11 | | B_00051 | 1.093 | -9.672 | -0.244 | -86.231
| 380.000 | %%B3 11 | %$%A3 11 | B_00030 | 1.093 | -9.672 | 64.008 | 46.882
| 380.000 | %%B3 11 | %%D3 1A | B_00035 | 1.093 | -9.672 | -57.762 | 27.260
| 380.000 | %%B3 11 | $%E3 1A | B_00037 | 1.093 | -9.672 | -6.002 | 12.088
| 380.000 | %%B3 12 | | B_00048 | 1.053 | -0.658 | -500.000 | -200.000
| 380.000 | %%B3 12 | %$%A3 12 | B_00031 | 1.053 | -0.658 | -167.651 | 190.487
| 380.000 | %%B3 12 | $%D3 1B | B_00036 | 1.053 | -0.658 | -545.486 | 149.695
| 380.000 | %%B3 12 | %$%FG 11 | B_00003 | 1.053 | -0.658 | 713.793 | -82.573
| 380.000 | %%B3 12 | %%FG 12 | B_00004 | 1.053 | -0.658 | 499.353 | -57.407
| 380.000 | %%C-E11A | %%C3 12 | B_00040 | 1.084 | -10.263 | -86.655 | -3.425
| 380.000 | %%C-El1A | $%E3 1A | C_00040 | 1.084 | -10.263 | 86.655 | 3.425
| 380.000 | %%C3 11 | | B_00046 | 1.079 | -10.801 | -500.000 | -200.000
| 380.000 | %%C3 11 | SDREIOOS | B_00054 | 1.079 | -10.801 | -146.414 | -100.034
| 380.000 | %%C3 11 | %%A-Cl12 | D_00032 | 1.079 | -10.801 | 133.261 | 80.033
| 380.000 | %%C3 11 | %%C3 12 | B_00041 | 1.079 | -10.801 | 501.368 | 157.340
| 380.000 | %%C3 11 | %%D3 1C | B_00038 | 1.079 | -10.801 | 11.870 | 62.664
| 380.000 | %%C3 12 | %$%A-C212 | D_00033 | 1.079 | -10.801 | 402.942 | 35.698
| 380.000 | %%C3 12 | %$%C-E11A | B_00040 | 1.079 | -10.801 | 86.553 | 58.927
| 380.000 | %$%C3 12 | %%C3 11 | B_00041 | 1.079 | -10.801 | -501.368 | -157.289
| 380.000 | %%C3 12 | $%D3 1D | B_00039 | 1.079 | -10.801 | 11.873 | 62.663
| 380.000 | %%D3 1A | | B_00047 | 1.075 | -10.572 | -500.000 | -200.000
| 380.000 | %%D3 1A | $DREIO06 | B_00055 | 1.075 | -10.572 | -138.987 | -71.552
| 380.000 | %%D3 1A | %$%B3 11 | B_00035 | 1.075 | -10.572 | 57.578 | 122.400
| 380.000 | %%D3 1A | $%D3 1B | B_00045 | 1.075 | -10.572 | 593.392 | 62.493
| 380.000 | %%D3 1A | %%D3 1C | B_00043 | 1.075 | -10.572 | -11.880 | 86.673
| 380.000 | %%D3 1B | %%B3 12 | B_00036 | 1.075 | -10.572 | 535.129 | -99.238
| 380.000 | %%D3 1B | %%D3 1A | B_00045 | 1.075 | -10.572 | -593.392 | -62.443
| 380.000 | %%D3 1C | %%C3 11 | B_00038 | 1.075 | -10.572 | -11.880 | 86.621
| 380.000 | %%D3 1D | %%C3 12 | B_00039 | 1.075 | -10.572 | -11.883 | 86.622
| 380.000 | %%D3 1D | $%E3 1A | B_00042 | 1.075 | -10.572 | 70.146 | 75.007
| 380.000 | %%E3 1A | | B_00050 | 1.082 | -9.686 | -300.000 | -200.000
| 380.000 | %%E3 1A | $%A-E11A | C_00034 | 1.082 | -9.686 | 451.132 | 9.921
| 380.000 | %%E3 1A | %$%B3 11 | B 00037 | 1.082 | -9.686 | 5.952 | 101.668
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| U-Nenn | Knoten X | Nachbar | Zweig | U-Betrag | U-Winkel | P-Wirk | 0-Blind

| kv | XX | Knoten | | pu | Grad | MW | MVar

| 380.000 | $SE3 1A | $%C-E11A | C_00040 | 1.082 | -9.686 | -86.754 | 52.284

| 380.000 | %%E3 1A | $%D3 1D | B_00042 | 1.082 | -9.686 | -70.276 | 36.140

| 380.000 | %%FG 11 | | B_00001 | 1.053 | 0.000 | 714.674 | -81.508

| 380.000 | %%FG 11 | %$%B3 12 | B_00003 | 1.053 | 0.000 | -713.674 | 82.508

| 380.000 | %%FG 12 | | B_00002 | 1.053 | -0.198 | 499.785 | -60.530

| 380.000 | %%FG 12 | %%B3 12 | B_00004 | 1.053 | -0.198 | -499.785 | 58.530

| 110.000 | %%C 51 | | B_00023 | 1.047 | -15.936 | -60.000 | -30.000

| 110.000 | %%C 51 | $DREIOOS | B_000542 | 1.047 | -15.936 | 145.998 | 81.385 |
| 110.000 | %%C 51 | %%D 51 | B_00018 | 1.047 | -15.936 | 11.257 | -2.090

| 110.000 | %%C 51 | $%Gl 5A | B_00019 | 1.047 | -15.936 | -59.733 | -28.723 |
| 110.000 | %%C 51 | %%H1 5A | B_00020 | 1.047 | -15.936 | -37.495 | -20.561

| 110.000 | %D 51 | | B_00024 | 1.048 | -15.531 | -60.000 | -30.000

| 110.000 | %%D 51 | $DREIOO6 | B_000552 | 1.048 | -15.531 | 138.628 | 56.545

| 110.000 | %D 51 | %%C 51 | B_00018 | 1.048 | -15.531 | -11.280 | 2.804

| 110.000 | %%D 51 | $%H1 5A | B_00021 | 1.048 | -15.531 | -67.329 | -29.343

| 110.000 | %%G1 5A | $DREIOO1 | B_00026 | 1.019 | -17.699 | -31.131 | -12.313

| 110.000 | %%G1 5A | $DREIOO02 | B_00027 | 1.019 | -17.699 | -31.131 | -12.313

| 110.000 | %%G1 5A | %%C 51 | B_00019 | 1.019 | -17.699 | 58.947 | 26.898

| 110.000 | %%Gl1 5A | $%H1 O5A | B_00022 | 1.019 | -17.699 | 3.315 | -2.271 |
| 110.000 | %$%H1 5A | | B_00025 | 1.018 | -17.553 | -100.000 | -50.000

| 110.000 | %%H1 5A | %%C 51 | B_00020 | 1.018 | -17.553 | 37.000 | 20.082 |
| 110.000 | %$%H1 5A | %%D 51 | B_00021 | 1.018 | -17.553 | 66.366 | 26.932

| 110.000 | $%H1 5A | $%G1 5A | B_00022 | 1.018 | -17.553 | -3.319 | 3.009

| 27.000 | %%AG 71 | | B_00028 | 1.000 | -1.569 | 699.811 | 117.454

| 27.000 | %%AG 71 | $ZWEIOO3 | | 1.000 | -1.569 | -699.811 | -117.454 |
| 27.000 | $%AG 72 | | B_00029 | 1.000 | 3.022 | 699.828 | 16.320

| 27.000 | $%AG 72 | $ZWEIOO04 | | 1.000 | 3.022 | -699.828 | -16.320

| 10.000 | %%GM1 7A | | B_00011 | 1.052 | -21.133 | -60.000 | -20.000

| 10.000 | %%GM1 7A | $DREIOO1 | B_000262 | 1.052 | -21.133 | 31.028 | 9.799

| 10.000 | %%GM1 7A | $DREIOO02 | B_000272 | 1.052 | -21.133 | 31.028 | 9.799

| 10.000 | %$%GM1 7A | %%Ms 71 | B_00005 | 1.052 | -21.133 | -1.007 | 0.953

| 10.000 | %%GM1 7A | %%MS 75 | B_00010 | 1.052 | -21.133 | -1.007 | 0.080

| 10.000 | %%MS 71 | | B_00012 | 1.047 | -21.234 | -0.500 | -0.250

| 10.000 | %%MS 71 | %%GM1 7A | B_00005 | 1.047 | -21.234 | 1.002 | -0.004 |
| 10.000 | %%MS 71 | $%MS 72 | B_00006 | 1.047 | -21.234 | -0.502 | 0.255

| 10.000 | %sMS 72 | | B_00013 | 1.045 | -21.345 | -0.500 | 0.250

| 10.000 | %%Ms 72 | %%Ms 71 | B_00006 | 1.045 | -21.345 | 0.500 | -0.226

| 10.000 | %sMS 72 | $sMs 73 | B_00007 | 1.045 | -21.345 | 0.000 | -0.025

| 10.000 | %3%Ms 73 | %%MS 72 | B_00007 | 1.045 | -21.334 | 0.000 | 0.054

| 10.000 | %%MS 73 | $sMS 74 | B_00008 | 1.045 | -21.334 | 0.000 | -0.054

| 10.000 | %%MS 74 | | B_00014 | 1.045 | -21.316 | -0.500 | -0.311 |
| 10.000 | %3MS 74 | $%MS 73 | B_00008 | 1.045 | -21.316 | 0.000 | 0.084

| 10.000 | %3MS 74 | %%MS 75 | B_00009 | 1.045 | -21.316 | 0.500 | 0.228

| 10.000 | %%MS 75 | | B_00015 | 1.047 | -21.323 | -0.500 | 0.550

| 10.000 | %3MS 75 | $%GM1 7A | B_00010 | 1.047 | -21.323 | 1.002 | -0.352

| 10.000 | %%MS 75 | $%MS 74 | B 00009 | 1.047 | -21.323 | -0.502 | -0.199

9.3 Ermittlung der Erzeugungsausfille bei Kurzschliissen im HOS-Netz

Die zu ermittelnde Ausfallleistung fiir die ausgewéhlten Fehlerfille erfolgt tiber Aufsummie-
rung der zeitlichen Verldufe von Wirk- und Blindleistung der einzelnen Windparks fiir die
einzelnen Netzregionen. Die Leistungen werden an den einzelnen Netzverkniipfungspunkten
gemessen. Fiir die einzelnen Netzregionen werden die Messwerte aufsummiert und geplottet.
Die verbleibende Windeinspeisung am Netz nach dem Fehler kann dann unmittelbar dem Plot
entnommen werden. Als Beispiel wird ein Plot in Kapitel 9.4.2 fiir ein Fehlerszenario aufge-
zeigt.
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9.4 Untersuchungsergebnisse
9.4.1 Szenario 2003

Fiir das Basisszenario wurden alle bis Ende 2003 in Deutschland angeschlossenen Windener-
gieanlagen im UCTE-Datensatz entsprechend den Anschlussbedingungen fiir Altanlagen dy-
namisch beriicksichtigt. Die drei beschriebenen WEA-Typen wurden entsprechend der tat-
sichlichen regionalen Verteilung im Modell des Ubertragungsnetzes eingebunden. Ein we-
sentliches Merkmal bereits installierter WEA ist, dass sich die einzelne Windenergieanlage
vom Netz trennt, wenn die Klemmenspannung am Generator 80% der Nennspannung unter-
schreitet.

Abbildung 9-18: Schutzauslosung fiir bereits angeschlossene Windenergieanlagen
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Gemil TransmissionCode und UCTE Standard diirfen Netzfehler, die vom Netzschutz kon-
zeptgemil geklart werden, grundsitzlich nicht zu einem Ausfall von Einspeisungen fiithren
(Ausnahme: Fehler auf Sammelschienen und Blockleitungen).

Diese Forderung muss u. a. vor dem Hintergrund gesehen werden, dass durch fortschreitende
Wetterfronten atmosphérische Einwirkungen innerhalb eines sehr kurzen Zeitintervalls zahl-
reiche Fehler auf Hochspannungsfreileitungen verursachen konnen. Damit es hierbei nicht zu
unkontrollierbaren und flir das Verbundsystem nicht beherrschbaren Erzeugungsausfillen
kommt, miissen alle Erzeugungseinheiten eine ausreichende Robustheit gegeniiber konzept-
gemil gekldrten Netzfehlern gewéhrleisten.

Fiir WEA haben die Untersuchungen und auch die Praxis jedoch gezeigt, dass im Gegensatz
zu konventionellen Kraftwerken, Windparks oder auch einzelne Windenergieanlagen sich
aufgrund der Abschaltkriterien nicht nur bei Sammelschienenfehlern vom Netz trennen, son-
dern auch bei Leitungsfehlern im 380 kV-Netz, die zu einem kurzzeitigen Spannungseinbruch
auch in allen unterlagerten Spannungsebenen fithren. Diese unselektive Abschaltung - das
heiBit vom Fehler nicht betroffene - Netzelemente (hier WEA) verstoB3t gegen die Grundsétze
des Verbund-betriebes zur Vermeidung von Grofstorungen.
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Dieses nur aus Sicht der Auslegung von Verteilnetzen geforderte Verhalten von WEA stellt
heute eine Gefihrdung der Systemsicherheit dar, da es bei Storungen im Ubertragungsnetz
wegen des dann weitrdumigen Spannungstrichters zu einem spontanen, sehr hohen Ausfall
von Einspeisungen aus WEA’s kommen kann.

Die Ausprigung des Spannungstrichters, der zu aus Systemsicht unzulédssigen Abschaltungen
von WEA fiihrt, hingt von zahlreichen Faktoren ab. Neben der Netzvermaschung und Hohe
der Netzbelastung hat die Verteilung der spannungsstiitzenden konventionellen Erzeugungs-
einheiten den dominanten Effekt. Da die zur Zeit existierenden WEA wiéhrend der Dauer des
Netzfehlers kaum einen spannungsstiitzenden Beitrag liefern, nimmt die Ausdehnung des
Spannungstrichters und damit die Ausfallleistung von WEA erheblich zu, wenn in dem von
dem Netzfehler betroffenen Netzgebiet konventionelle Erzeugungseinheiten stillgelegt bzw.
voriibergehend verdringt werden.

Die Simulationen ergeben hohe aus Sicht der Systemsicherheit nicht akzeptable Ausfall-
Leistungen von Windkraftanlagen. Exemplarisch wurden dreipolige Fehler auf Freileitungen
nahe den Umspannwerken Dollern (Netzregion Nordwest) bzw. Wolmirstedt (Netzregion
Ost) auf der 380-kV-Ebene angenommenen, die nach 150 ms durch Abschaltung der Leitung
konzeptgemél geklart werden.

Mit der Annahme, dass vor Eintritt des Fehlers eine Windenergie von ca. 5800 MW in den
Regionen Nordwest und Mitte, bzw. ca. 4900 MW in der Netzregion Ost eingespeist wurden,
ist aufgrund des grofflachigen Spannungseinbruches mit einem Ausfall von bis zu 3000 MW
(bei einem Fehler nahe Dollern) bzw. 4000 MW (bei Fehler nahe Wolmirstedt) an Onshore-
Windleistung zu rechnen.

In den untersuchten Fillen wird jeweils durch ein einziges Fehlerereignis die gesamte im
UCTE-Netz vorgehaltene Primiarregelleistung (3000 MW) zur Kompensation des spontanen
Erzeugungsausfalls in Anspruch genommen, bzw. es wird die verfligbare Primirregelleistung
sogar iiberschritten. Dies ist keineswegs mehr konform mit den Standards und Absprachen im
Rahmen des UCTE-Verbundbetriebs. Es ist dafiir Sorge zu tragen, dass die Inanspruchnahme
der Primirregelleistung beziiglich Hohe und Haufigkeit innerhalb der UCTE auf dem bisheri-
gen Niveau begrenzt bleibt.

Es ist daher zu gewihrleisten, dass mit weiterem Ausbau der Windkraftnutzung heute bereits
bei einfachen Netzfehlern auftretende grofflachige Erzeugungsausfille im Rahmen der tech-
nischen Machbarkeit auf ein Mindestmal} reduziert werden. Die Einhaltung erweiterter An-
forderungen an das dynamische Verhalten von WEA und ihre unselektive Abschaltung erst
bei wesentlich tieferen Spannungen und/oder groBerer Zeitverzogerung ist deshalb zwingend
notwendig - auch im Zuge von Erneuerung und Repowering von WEA. Aber nicht nur die
Anforderungen an Neuanlagen miissen iiber das heutige Mall hinausgehen, auch die Ab-
schaltkriterien der Altanlagen miissen dringend iiberdacht und, soweit technisch moglich, an-
gepasst werden.
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Tabelle 9-3 : Ausfall der Onshore-Windleistung aufgrund des grofBiflichigen Span-
nungseinbruchs (Fehler nahe Dollern) fiir das Szenario 2003
Region Windeinspeisung vor | Verbleibende Wind- | Ausgefallene Wind-
Fehlereintritt [MW] | einspeisung nach | einspeiung durch den
Fehlerklarung [MW] | Leitungsfehler [MW]
Nordwest 4200 1850 2350
Mitte 1550 1100 450
Summe 5750 2950 2800
Tabelle 9-4 : Ausfall der Onshore-Windleistung aufgrund des grofBiflichigen Span-
nungseinbruchs (Fehler nahe Wolmirstedt) fiir das Szenario 2003
Region Windeinspeisung vor | Verbleibende Wind- | Ausgefallene Wind-
Fehlereintritt [MW] | einspeisung nach | einspeiung durch den
Fehlerklarung [MW] | Leitungsfehler [MW]
Ost 4950 2050 2900
Mitte 1590 600 990
Summe 6540 2650 3890

9.4.2 Untersuchungsergebnisse fiir die Szenarien 2007, 2010 und 2015

Die Szenarien 2007, 2010 und 2015 wurden exemplarisch fiir den Fall Starklast und Stark-
wind dynamisch untersucht. Zusétzlich wurde gemiBl Beschluss der PSG fiir das Szenario
2015 der Fall Schwachlast und Starkwind untersucht, insbesondere zur Beurteilung der in Ka-
pitel 1.6 vorgeschlagenen modifizierten Abschaltkriterien von Altanlagen.

Der Datensatz fiir das Szenario 2003 wurde entsprechend den Ausbaustufen fiir die folgenden
Jahre um weitere WEA-Anlagen ergénzt. Das dynamische Verhalten der ab 2004 angeschlos-
senen WEA einschlieBlich Repowering wurde entsprechend den zur Zeit des Anschlusses gel-
tenden Netzanschlussregeln modelliert. Aufgrund des geringen Anteils an Repowering ver-
bleibt auch bis zum Jahr 2015 noch iiber 11000 MW durch Altanlagen erzeugte Einspeiseleis-
tung, die sich bei einfachen Netzfehlern teilweise vom Netz trennt.

Exemplarisch werden die folgenden Fehlerfille beziiglich des Ausfalls an Einspeiseleistung
trotz konzeptgemiBer Kliarung des Fehlers fiir die Szenarien 2007, 2010 und 2015 ausgewer-
tet.

F1:  3-poliger 380-kV Sammelschienenfehler in der Netzregion 2 (Nordwest/Kriimmel) mit
Ausfall eines Kraftwerkblockes (1290 MW).

F2:  3-poliger 380-kV Leitungsfehler in der Netzregion 1 (Ost /Wolmirstedt)
F3:  3-poliger 380-kV Leitungsfehler in der Netzregion 2 (Nordwest /Conneforde)
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F4:  3-poliger 380-kV Leitungsfehler in der Netzregion 2 (Nordwest /Ganderkesee)
F5:  3-poliger 380-kV Leitungsfehler in der Netzregion 2 (Nordwest /Dollern)
F6:  3-poliger 380-kV Leitungsfehler in der Netzregion 2 (Nordwest/Wilster)
Tabelle 9-5:  Vergleich der Windausfallleistungen fiir verschiedene Fehlerszenarien
fiir das Jahr 2007 (Starklast / Starkwind)

Region F1 [MW] |F2[MW] |F3[MW] |F4[MW] |F5[MW] |F6[MW]

2/3 1700 250 1950 - 2700 1950

1 - 3050 - - - -

5 - - - - - -

Gesamt 1700* 3300 1950 - 2700 1950

*zuziliglich 1290 MW Kraftwerksleistung

Tabelle 9-6:  Vergleich der Windausfallleistungen fiir verschiedene Fehlerszenarien
fiir das Jahr 2010 (Starklast / Starkwind)

Region FI [MW] |F2[MW] |F3[MW] |F4[MW] |F5[MW] [F6[MW]

2/3 1600 50 1450 900 2500 1500

1 - 2750 - - - -

5 - - 200 - - -

Gesamt 1600* 2800 1650 900 2500 1500

*zuziliglich 1290 MW Kraftwerksleistung

Tabelle 9-7:  Vergleich der Windausfallleistungen fiir verschiedene Fehlerszenarien
fiir das Jahr 2015 (Starklast / Starkwind)

Region FI [MW] |F2[MW] |F3[MW] |F4[MW] |F5[MW] [F6[MW]

2/3/4 1650 - 1900 1500 3000 1600

1 - 2100 - - - -

5/6 - - - - - -

Gesamt 1650* 2100 1900 1500 3000 1600

*zuziiglich 1290 MW Kraftwerksleistung

Tabelle 9-8: Vergleich der Windausfallleistungen fiir verschiedene Fehlerszenarien
fiir das Jahr 2015 (Schwachlast / Starkwind)

Region F1 [MW] |F2 [ MW] |F3[MW] |F4 [MW] |F5[MW] |[F6[MW]

2/3 1700 - 2000 1750 3050 1500

1 - 2500 - - - -

5 - - 200 - - -

Gesamt 1700* 2500 2200 1750 3050 1500

*zuziiglich 1290 MW Kraftwerksleistung
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Werden die WEA-Erzeugungsausfille bei einfachen Netzfehlern im Hochstspannungsnetz,
beginnend mit dem Jahr 2003 verglichen, so reduziert sich die Ausfallleistung durch Repowe-
ring und aufgrund von zusétzlichen Anforderungen an WEA die in der Studie fiir alle ab 2004
angeschlossenen Anlagen unterstellt sind. Abbildung 9-19 zeigt den Riickgang des Erzeu-
gungsausfalls fiir die Jahre 2007 und 2010.

Es ist aber festzustellen, dass der Erzeugungsausfall fiir das Jahr 2015 im Vergleich zu den
Vorjahren regional durch einen groBeren Spannungstrichter wieder ansteigen kann, da kon-
ventionelle Kraftwerksleistung stillgelegt, oder aufgrund der EEG-Vorrangregelung durch re-
generative Erzeugung substituiert wird. Abbildung 9-19 zeigt, dass es hierdurch fiir den Feh-
lerfall F5 (Leitungsfehler in der Region Nordwest nahe Conneforde bzw. Dollern) fiir 2015
gegeniiber 2010 zu einer Erhohung des Erzeugungsausfalls kommt.

Insgesamt zeigt sich, dass eine Verringerung des Spannungstrichters und des damit ver-
bundenen Spannungsniveaus nach Fehlereintritt auch fiir die Szenarien 2010 und 2015 mit
Windenergieanlagen alleine, auch wenn sie entsprechend der technischen Moglichkeiten be-
stehender und zukiinftiger Anlagentechnik im Verteilungs- und Ubertragungsnetz Beriicksich-
tigung finden, nicht erreicht werden kann.

Abbildung 9-19: Erzeugungsausfall fiir die Szenarien 2003 bis 2015 fiir zwei exemplari-
sche Fehlerereignisse (nahe Dollern und Wolmirstedt)
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In Ergénzung dazu ist beispielhaft fiir das Szenario F1 die Ausdehnung des Spannungstrich-
ters in Abbildung 9-20 dargestellt.
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Abbildung 9-20: Vergleich der Szenarien 2003, 2007 und 2010 und 2015 beziiglich der
Spannungsstabilitiit und des Ausfalls von Windenergieanlagen bei
konzeptgemifler Fehlerklirung (Fehler F1) — Spannungstrichter fiir
einen Einbruch der Generatorklemmenspannung unter 80% der
Nennspannung
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Abbildung 9-20 zeigt die Ausweitung des Spannungstrichters, insbesondere fiir Fehler in den

P

Netzregionen Bereich 2 und 3, die zu den in den Tabellen 1-2 bis 1-6 genannten erhdhten
Ausfall-Leistungen fiihrt. In diesem Spannungstrichter befinden sich trotz Repowering noch
viele Altanlagen, die sich nach ihren Abschaltkriterien bei Spannungseinbriichen unselektiv
abschalten und deren Ausfall-Leistung weiterhin nahezu die gesamte vorgehaltene Primérre-
gelleistung des UCTE-Netzes aktiviert.

Aufgrund der Integration neuer, moderner Windenergieanlagen und gleichzeitigem Repowe-
ring wird der Ausfall an Einspeiseleistung unter Beriicksichtigung der neuen Anschlussbedin-
gungen bei konzeptgeméfer Fehlerkldrung fiir das Jahr 2007 im Vergleich zu den Untersu-
chungsergebnissen fiir das Jahr 2003 in den Fehlerfdllen F2 und F5 zwar verringert, erreicht
bei hoher Windeinspeisung dennoch den Auslegungsstorfall (3000 MW) der UCTE.
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Abbildung 9-21: Zeitlicher Verlauf der Wirkleitung fiir das Fehlerszenario FS (Dollern)
fiir das Szenario 2015 (Schwachlast / Starkwind)
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Abbildung 9-21 zeigt den zeitlichen Verlauf der Ausfallleistung fiir das Fehlerszenario F5 und
die Anteile hierzu in den Regionen. In den Regionen 1/5/6 kommt es bei Fehlerfall (F5) zu
keinem Ausfall von Altanlagen.

Fiir einfache Netzfehler in der Region Ost ist der Spannungstrichter noch stirker ausgeweitet
als fiir Fehler in der Region Nordwest. Hinzu kommt, dass aufgrund der Netzvermaschung der
windstarken Regionen bei Netzfehlern nahe dem UW Wolmirstedt (F2) in beiden Netzregio-
nen WEA- Einspeisung (Altanlagen) ausfallen.

Es ist deshalb bei einigen der exemplarisch ausgewéhlten Fehlerfille sogar eine Erhohung der
Ausfallleistung fiir das Jahr 2010 und insbesondere fiir den Schwachlastfall 2015 gegeniiber
2007 zu verzeichnen. Dies bedeutet, dass mit den bisher beschriebenen Maflnahmen die not-
wendige Abhilfe nicht in ausreichendem Umfang erzielt werden kann. Hervorzuheben ist die
Simulation des Fehlerfalls F5. Hier erhoht sich die Ausfall-Leistung fiir das Szenario 2015 im
Gegensatz zu 2007 um ca. 300 MW trotz Repowering und verbesserten Neuanlagenverhalten
bis auf nahezu 3000 MW

Die Erkldrung fiir die weiterhin zu hohe Ausfallleistung liegt im Wesentlichen in den folgen-
den Ursachen:

e Mit der zusitzlichen windbedingten Verdringung kiistennaher konventioneller Ein-
speisungen entfillt deren spannungsstiitzende Funktion, die von den neu installierten
WEA trotz verschérfter Netzanschlussregeln bei Kurzschliissen nur zu einem geringen
Teil ersetzt wird.
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e Mit zunehmender Netzbelastung nehmen die Stabilitiitsreserven des Ubertragungsnet-
zes ab, was bei einem Netzfehler unter anderem zu einem beziiglich Tiefe und Aus-
dehnung anwachsenden Spannungstrichter fiihrt.

e Der fiir den Abtransport der Windenergie notwendige Netzausbau und die erforderli-
che Netzvermaschung fithren dazu, dass infolge der damit verbundenen engeren elekt-
rischen Kopplung eine zunehmende Zahl von alten WEA vom Spannungseinbruch
wiéhrend eines Netzfehlers betroffen sind, die sich gemil3 den bisherigen Anschluss-
bedingungen vom Netz trennen.

In Abbildung 9-20 ist die Auspragung des Spannungstrichters am Beispiel des Fehlers F1 fiir
die Szenarien 2003, 2007 und 2010 dargestellt. Es zeigt sich, dass auf Grund der seit 2003 ge-
forderten Spannungsstiitzung von Windkraftanlagen in Verbindung mit Repoweringmafnah-
men der Spannungstrichter in dem Szenario 2007 im Vergleich zu 2003 reduziert wird. Durch
die Substitution konventioneller Kraftwerksleistung durch Windkraftanlagen und durch den
notwendigen Netzausbau kommt es jedoch fiir das Jahr 2010 wieder zu einer Ausweitung des
Spannungstrichters und damit zu einem hdheren Erzeugungsausfall bei Windenergieanlagen.
Dieser Effekt wird verstarkt, wenn noch weniger konventionelle Kraftwerke in Betrieb sind.
Die Untersuchungen zeigen insgesamt, dass eine Entschirfung der Situation nur in
Kombination mit neuen Abschaltkriterien fiir Altanlagen (Tabelle 9-12) herbeigefiihrt
werden kann.

9.4.3 Gewihrleistung der Systemsicherheit bei Erzeugungsausfillen bis zu 3000 MW

Die Dimensionierung des UCTE Systems basiert darauf, einen spontanen Erzeugungsausfall
von maximal 3000 MW sicher beherrschen zu konnen (grofter zuldssiger Ausfall bei einem
Sammelschienenfehler). Dies bedeutet insbesondere

¢ Die stationire Frequenzabweichung Af bleibt bei einem Ausfall bis zu 3000 MW unter
200 mHz und liegt damit noch im Wirkungsbereich der Primirregelung, die eine stabi-
le Frequenzhaltung gewéhrleistet.

e bei Af>200 mHz ist die Priméirregelung vollstindig erschopft und die Frequenzab-
weichung wird nicht mehr durch den Eingriff der Primérregelung stabilisiert, sondern
nur noch durch die Frequenzabhingigkeit der Last und ggf. bei weiterem Absinken der
Frequenz durch den frequenzabhingigen Lastabwurf. Derart hohe Frequenzabwei-
chungen beeintriachtigen den sicheren Betrieb aller am europdischen Verbundnetz an-
geschlossenen - insbesondere empfindlicher dezentraler in der Verteilnetzebene ein-
gebundener - Erzeugungseinheiten und bedeuten somit ein zusitzliches Ausfallrisiko.

e Das europiische Verbundnetz ist so ausgelegt und wird so betrieben, dass 3000 MW
Primirregelleistung in Folge von Erzeugungsausfillen zuverléssig iibertragen werden
konnen. Die Zulassung eines hoheren Erzeugungsaustfalls wire fiir internationale Kup-
pelleitungen und wichtige interne Leitungen mit einem hohen Uberlastungsrisiko bis
zur Schutzanregung verbunden mit nachfolgenden kaskadenartigen Leitungsiiberlas-
tungen, die zu einem Auseinanderbrechen des Verbundsystems fiihren kdnnen.
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e Dariiber hinaus kann die statisch-oszillatorische Stabilitit, insbesondere das Pendel-
ddmpfungsverhalten des UCTE — Systems als Ganzes, empfindlich gestort werden.

Aus den genannten Griinden wird eine potentielles Ausfallrisiko bei einfachen Fehlern ober-
halb der maximal verfligbaren Primirregelleistung von 3000 MW als Systemgefdhrdung ge-
méfl UCTE-Standard eingestuft. Solche gefahrdeten Netzzustéinde sind durch geeignete Netz-
konzepte zu vermeiden bzw. nach Eintreten im realen Netzbetrieb durch die Netzfiihrung zu
beseitigen.

Die dynamischen Auswirkungen eines hohen Erzeugungsausfalls, der durch die Primérregel-
leistung zu beherrschen ist, wird hier exemplarisch an einem Sammelschienenfehler in Brok-
dorf, Region Nordwest mit der ausfallenden WEA-Leistung einschlieBlich des Ausfalls des
Kraftwerksblocks (1370MW) gezeigt.

In den folgenden Bildern sind die simulierten Frequenzabweichungen in den UCTE-Regionen
Spanien, Frankreich, Deutschland, Polen und Griechenland gezeigt. Es kommt zu einer statio-
ndren Frequenzabweichung von iiber 210 mHz (Schwachlastfall), Abbildung 9-22, die sich
abhingig von der aktuellen Netzlast noch erheblich erhdhen kann, da die Primérregelungsleis-
tung in diesem Frequenzbereich erschopft ist. Die Tendenz eines verschlechterten Pendel-
ddmpfungsverhaltens ist deutlich zu sehen. Hierdurch kann es zu weiteren — fiir das Verbund-
system nicht mehr beherrschbaren - Erzeugungsausfillen bei den europdischen UCTE Part-
nern kommen, da der stabile Betrieb der Erzeugungseinheiten im Unterfrequenzbereich ge-
fahrdet ist.

Abbildung 9-22: Frequenzabweichung bei einem 3-poliger Leitungsfehler im 380-kV-
Netz, Region Nordwest fiir den Fall 2015 (Schwachlast / Starkwind)
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Dieser Fall zeigt, dass die Auswirkungen auf das europdische Verbundnetz nicht vernachlés-
sigt werden diirfen und weiter zu untersuchen sind.



Dynamische Untersuchungen 174

9.4.4 Beriicksichtigung der WEA in Dinemark

Bei den bisher untersuchten Auswirkungen von Erzeugungsausfillen beschrankte sich die
Simulation von WEA auf das deutsche Netz. Eine auf Deutschland begrenzte Beriicksichti-
gung der WEA-Ausfallleistung ist insbesondere fiir Kurzschliisse in Norddeutschland nicht
ausreichend, da in Ddnemark ca. 2400 MW WEA-Leistung installiert sind, die dieselben Ab-
schaltkriterien haben wie deutsche Altanlagen. In Abbildung 1-20 ist die Entwicklung der
WEA-Leistung in Ddnemark dargestellt.

Abbildung 9-23: Windentwicklung in Dinemark
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Netzstorungen in der Region Nordwest wirken sich iiber die Kuppelleitungen auch auf das
dédnische Netz direkt aus und verursachen auch dort einen Spannungseinbruch. Es muss daher
davon ausgegangen werden, dass dianische WEA-Leistung bei Kurzschliissen in der Region
Nordwest gleichzeitig ausfillt und sich zu der Ausfallleistung in Deutschland addiert. Der Er-
zeugungsausfall der WEA-Leistung kann im Rahmen dieser Studie nicht exakt bestimmt aber
iberschldgig abgeschitzt werden. Abhéngig vom Fehlergeschehen ist mit einem zusdtzlichen
Erzeugungsausfall in Ddnemark in Hohe von ca. 1000 MW zu rechnen.

Tabelle 9-9:  Ausfall an Onshore- Windleistung bei einem 3-poliger 380-kV Sammel-
schienenfehler in der Netzregion 2 (Nordwest) mit Ausfall eines Kraft-
werkblockes (1370 MW)(2010 Starklast/Starkwind)

Region Windeinspeisung vor | Verbleibende = Wind- | Ausgefallene =~ Wind-

Fehlereintritt [MW] einspeisung nach Feh- [einspeiung durch den

lerklarung [MW] Leitungsfehler [MW]

Danemark 2800 1900 900
2/3/4 7690 6240 1450
Gesamt 2350
KW Brokdorf 1370 0 1370
Gesamt (ca.) 3700




Dynamische Untersuchungen

175

Tabelle 9-10:

Ausfall an Onshore- Windleistung bei einem 3-poliger 380-kV Sammel-
schienenfehler in der Netzregion 2 (Nordwest) mit Ausfall eines Kraft-
werkblockes (1370 MW)(2015 Starklast/Starkwind)

Region Windeinspeisung vor | Verbleibende = Wind- | Ausgefallene =~ Wind-

Fehlereintritt [MW] einspeisung nach Feh- [einspeiung durch den

lerklarung [MW] Leitungsfehler [MW]

Danemark 3400 2300 1100
2/3/4 8000 6850 1150
Gesamt 2250
KW Brokdorf 1370 0 1370
Gesamt (ca.) 3600

Tabelle 9-11:

Ausfall an Onshore- Windleistung bei einem 3-poliger 380-kV Sammel-
schienenfehler in der Netzregion 2 (Nordwest) mit Ausfall eines Kraft-
werkblockes (ca. 500 MW)(Schwachlast 2015/Starkwind)

Region Windeinspeisung vor | Verbleibende = Wind- | Ausgefallene ~ Wind-

Fehlereintritt [MW] einspeisung nach Feh- [einspeiung durch den

lerklarung [MW] Leitungsfehler  MW]

Danemark 3400 2300 1100
2/3/4 8000 6750 1250
Gesamt 2350
KW Brokdorf 500 0 500
Gesamt 2850

Die Tabellen zeigen, dass der Erzeugungsausfall fiir den Fall 2015 (Starklast/Starkwind) ins-
gesamt zwar geringer als 2010, der regenerative Anteil aber nahezu gleich geblieben ist.

Grund fiir den geringeren Ausfall an Erzeugung ist alleine die angenommene Fahrweise des
Kraftwerkes Brokdorf, welches aufgrund der hohen Windeinspeisung bei Schwachlast mit
technischer Mindestleistung gesetzt wurde.

Fiir den Fall 2015 (Schwachlast/Starkwind) ergibt sich aufgrund der Einsenkung der konven-
tionellen Kraftwerksleistung erwartungsgemal ein geringerer Ausfall an Erzeugung im Ver-
gleich zum Starklastfall von ca. 2900 MW. Es ist jedoch anzumerken, dass dies nur gilt, wenn
bei Schwachlast keine Blocke vom Netz genommen werden, sondern stattdessen die Einspei-
sungen auf Teillast abgesenkt werden. Wenn der wirtschaftlich optimale Kraftwerkseinsatz
hiervon abweicht, und ein oder mehrere Blocke vom Netz genommen werden, entféllt deren
Netzstiitzung und es kommt zu einer Ausweitung des Spannungstrichters.

Fiir den Fall 2015 (Starklast/Starkwind) ergibt sich fiir das in Tabelle 9-10 gezeigte Fehler-
szenario ein gleich bleibender Ausfall an Erzeugung im Vergleich zum Szenario 2010 (Stark-
last/Starkwind) von tiber 3500 MW.

Auf Grund der elektrischen Kopplung des deutschen Verbundsystems mit dem benachbarten
Ausland wird der Spannungstrichter auch iiber die Landesgrenzen hinweg verschleppt, so
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dass auch fiir 2015 mit kritischen Erzeugungsausfillen, sogar iiber die Grenze von 3000
MW hinaus, zu rechnen ist. Auch hier konnen verinderte Abschaltbedingungen von Altan-
lagen die Situationen entschérfen.

Abbildung 9-24 zeigt die Belastung ausgewéhlter 380-kV-Verbundleitungen des Erzeugungs-
ausfalls in der Region Nordwest und Danemark, die durch den Transport der Primérreserve-
leistung hoch ausgelastet werden, was den Sicherheitsabstand zu einer Schutzanregung mit
nachfolgender Leitungsabschaltung erheblich reduziert. Da das Netz fiir eine solch hohe Be-
lastung nicht mehr (n-1) - sicher ausgelegt ist, hitte eine Schutzausldsung eine kaskadeartige
Abschaltung weiterer Verbundleitungen zur Folge, was schlieSlich zu einer unkontrollierten
Auftrennung des europiischen Verbundsystems fithren kann.

Abbildung 9-24: Leistungsfliisse auf 380-kV-Verbundleitungen im benachbarten Aus-
land bei einem 3-poliger Sammelschienenfehler im 380-kV-Netz, Regi-
on Nordwest mit Ausfall eines Kraftwerkblockes (1370 MW) fiir den
Fall 2010 mit Wind
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9.4.5 Substitution konventioneller Erzeugungseinheiten durch WEA

Die Erzeugung regenerativen Stromes ersetzt, abhingig von den Windverhéltnissen (Stark-
wind, Schwachwind) und dem Strombedarf (Starklast-, Schwachlastszenario) konventionelle
Kraftwerksleistung. Es wurde fiir die Szenarien 2003, 2007, 2010 und 2015 untersucht, wel-
chen Einfluss die Substitution konventioneller Kraftwerke durch WEA auf die transiente Sta-
bilitdt hat. Die WEA wurden dabei entsprechend den Vorgaben des Fachbeirates mit einer
Spannungsstiitzung von 2% des Nennstromes je Prozent Einbruch der Generatorklemmen-
spannung beriicksichtigt.

Nach Auswertung der Untersuchungsergebnisse mit Substitution konventioneller Kraftwerke
durch WEA wurde festgestellt, dass sich aufgrund der reduzierten Netzstiitzung aus konventi-
onellen Kraftwerken und trotz der Spannungsstiitzung von WEA und Netzausbau das Sys-
temverhalten {iber die Jahre 2003, 2007 bis hin zum Jahr 2015 tendenziell verschlechtert. Ex-
emplarisch sei an dieser Stelle ein 3-poliger Sammelschienenfehler in der Region Nordwest
fiir die Szenarien 2007 und 2010 (Starkwind, Starklast) aufgezeigt.
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Abbildung 9-25: Verhalten eines konventionellen Kraftwerkes im Vergleich fiir die
Szenarien 2007 und 2010 bei einem 3-poligen SS-Fehler in der Region
Nordwest
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Im Vergleich zu 2007 ist im Szenario 2010 zu erkennen, dass es zu einem tieferen Span-
nungseinbruch an der Generatorklemme des Kraftwerkes und auch zu einem tieferen Einsin-
ken der 380-kV-Netzspannung bei Fehlereintritt kommt. Nach Fehlerklarung ist eine schlep-
pende Erholung der Generatorspannung zu erkennen.

Die Simulationen zeigen insgesamt die Tendenz auf, dass sich aufgrund der geringeren Netz-
stiitzung durch die WEA und die Substitution konventioneller Kraftwerksleistung, was die
Spannungsstabilitit durch eine verminderte Kurzschlussleistung im Netz verschlechtert.

Fiir den Fall 2015 Starklast mit Starkwind und insbesondere fiir den Fall 2015 Schwachlast
und Starkwind kénnen die Ergebnisse aus 2010 fortgeschrieben werden. Aufgrund der redu-
zierten Einspeisung auf technische Mindestleistung der konventionellen Kraftwerke und der
damit verbundenen besseren dynamischen Eigenschaften ist dieser Fall jedoch nicht mit den
Starklastféllen vergleichbar.

9.4.6 Einfluss der Netzstiitzung auf das Spannungsniveau bei Netzfehlern

Fiir den Zeithorizont von 2007 bis 2015 wurde die Anderung des zeitlichen Verlaufs und da-
mit der Spannungseinbruch bei Netzfehlern mit der kontinuierlichen Integration der Wind-
energie und der damit verbundenen Freisetzung, dem Redispatch und die Stilllegung konven-
tioneller Kraftwerksleistung analysiert.
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Grundsitzlich sind folgende Effekte zu erwarten:

e In windstarken Gebieten, in denen sich die Spannungsstiitzung konventioneller Kraft-
werke in der Hochstspannungsebene fiir den Fall Starkwind verringert hat oder ganz
fehlt, sind grofBere Spannungseinbriiche bei Netzstdorungen im Hdochstspannungsnetz
zu erwarten.

e Mit zunehmender Integration der Windenergie und gleichzeitiger geringerer Span-
nungsstlitzung im Hochstspannungsnetz ist bei Fehlerklarung aufgrund des tieferen
Spannungsniveaus wihrend des Fehlers ein ggf. schlechteres Recovery-Verhalten der
Netzspannung nach Fehlerklarung zu erwarten.

e Durch den Erzeugungsausfall (Altanlagen) innerhalb eines windstarken Gebietes und
des Spannungstrichters kann es ggf. nach Fehlerkldarung zu einer Erhohung der Netz-
spannung kommen. Diese muss innerhalb des zuldssigen Spannungsbandes bleiben
und entsprechend ausgeregelt werden.

Die Untersuchungen wurden fiir die Starklast-/Starkwindfdlle 2007 und 2010 durchgefiihrt.
Als Grenzszenarien wurden der Referenzfall 2003 und der Fall Schwachlast/Starkwind 2015
analysiert. Fiir den Fall Schwachlast/Starkwind 2015 sind die groften Verdnderungen zu er-
warten, da es hier z.B. in der Region Nordwest zu einer Stilllegung konventioneller Kraft-
werksleistung kommt. Des Weiteren wurde untersucht, inwieweit die die Netzstiitzenden Ei-
genschaften konventioneller Kraftwerke durch SVC-Technik ersetzt werden konnen. Dazu
wurde an einem Kraftwerkstandort zusétzlich im Hochstspannungsnetz ein SVC mit einer
Baugrofle von 500 MV A zur aktiven Spannungsregelung implementiert.

In die Analyse wurden die Auswirkungen auf die 380-kV-, die 220-kV und die 110-kV-
Spannungsebene fiir das Netzgebiet Nordwest einbezogen. Fiir diese Spannungsebenen wur-
den die Verdnderungen im zeitlichen Verlauf der Netzspannung iiber den Zeithorizont bis
2015 aufgezeichnet.

Veranderungen im Hochstspannungsnetz

Abbildung 9-26 zeigt den zeitlichen Verlauf der Netzspannung bei einer Netzstorung im 380-
kV-Netz (3-poliger Leitungsfehler nahe UW Conneforde). Im Vergleich zum Referenzfall
2003 ist fiir die Szenarien 2007 und 2010 kaum Unterschiede beziiglich des Spannungsni-
veaus direkt nach Fehlereintritt festzustellen. Diese ist aufgrund der erweiterten Anforderun-
gen an WEA bei Netzstorungen zuriickzufiihren und wirkt iiber die 110-kV-Spannungsebene
hinaus bis in die 380-kV-Ebene fort.
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Abbildung 9-26: Vergleich des 380-kV-Spannungsniveaus fiir die Szenarien 2003, 2007,
2010 und 2015 bei einem 3-poligen 380 kV Leitungsfehler in der Regi-
on Nordwest
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Ursache fiir diese Netzstiitzung sind moderne DFIG-WEA-Typen, die den Fehler durchfahren
konnen und direkt nach Fehlereintritt fiir ca. 50 bis 100 ms einen Beitrag zum Kurzschluss-
strom liefern. SG-Typen mit Vollumrichter hingegen sind nach Fehlererkennung in der Lage,
einen Kurzschlussbeitrag in Hohe des Nennstromes einzuspeisen. ASG-Typen (Altanlagen)
trennen sich bei Netzfehlern vom Netz. Aufgrund der schnellen Entregung moderner DFIG-
WEA klingt jedoch der transiente Kurzschlussleistungsbeitrag schnell ab und das Spannungs-
niveau sinkt innerhalb der Kurzschlussdauer von 150 ms unter das des Referenzfalles 2003.
Fiir das Szenario Schwachlast/Starkwind 2015 kommt es zu einer deutlichen Verringerung
des Spannungsniveaus wihrend des Netzfehlers um ca. 5%, welche zu einer Ausweitung des
Spannungstrichters und damit zu einer Erhohung des Erzeugungsausfalls, verursacht durch
Altanlagen fiihrt.

Nach Fehlerkldrung ist zu erkennen, dass im Vergleich zum Referenzfall 2003 das Niveau der
Netzspannung kontinuierlich absinkt, am deutlichsten fiir den Fall 2015 (Schwach-
last/Starkwind), jedoch auch bereits fiir die Jahre 2007 und 2010. Durch die Abschaltung ei-
ner groflen Anzahl von Erzeugungsleistung ist nachfolgend ein Anstieg der Netzspannung ii-
ber das Ausgangsniveau zu beobachten, die jedoch innerhalb des Spannungsbandes bleibt.
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Abbildung 9-27: Vergleich des 220-kV-Spannungsniveaus fiir die Szenarien 2003, 2007,
2010 und 2015 bei einem 3-poligen 380 kV Leitungsfehler in der Regi-
on Nordwest
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Abbildung 9-27 zeigt den zeitlichen Verlauf der Netzspannung bei einer Netzstorung im 380-
kV-Netz (3-poliger Leitungsfehler nahe UW Conneforde). Im Vergleich zu Abbildung 9-26
ist im 220-kV-Netz fiir 2007 und 2010 eine verbesserte Netzstiitzung im Stérungsfall zu er-
kennen. Fiir das Szenario 2010 (Starklast/Starkwind) wird das Spannungsniveau gegeniiber
dem Referenzfall 2003 sogar leicht angehoben. Das Schwachlastszenario 2015 zeigt aber ei-
nen deutlich tieferen Spannungseinbruch (ca. 15%).

Die schleppende Erholung der Netzspannung nach Fehlerkldrung ist analog zu Abbildung
9-26 und auf das Verhalten von DFIG-Anlagen zuriickzufiihren, die auf die Spannungswie-
derkehr mit einer kurzzeitigen Blindleistungsaufnahme reagieren.

Verianderungen im Hochspannungsnetz

Im Hochspannungsnetz sind die Netzstiitzungseigenschaften von WEA noch deutlicher er-
kennbar, denn in dieser Ebene und unterlagert dazu ist der grofBite Teil der Onshore-
Windenergie in das Netz eingebunden. Abbildung 9-28 zeigt den zeitlichen Verlauf der Netz-
spannung bei einer Netzstorung im Hochstspannungsnetz (110-kV, 3-poliger Leitungsfehler
nahe UW Conneforde). Fiir die Szenarien 2007 und 2010 (Starklast/Starkwind) ist ein deut-
lich geringerer Einbruch der Spannung im 110 kV Netz wihrend des Netzfehlers im Ver-
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gleich zum Referenzfall 2003 zu erkennen. Diese Verbesserung wird durch den Kurzschluss-
strombeitrag der in das dortige 110-kV-Netz einspeisenden WEA erreicht. Der Spannungs-
trichter kann dadurch reduziert und der Erzeugungsausfall verringert werden. Fiir diese Fille
ist die volle Netzstiitzung konventioneller Kraftwerke wie im Referenzfall 2003 im Hochst-
spannungsnetz noch wirksam, da keine konventionellen Kraftwerke in dieser Region stillge-
legt wurden.

Eine Anderung erfolgt in Analogie zu den Vorgingen im Hochstspannungsnetz fiir das
Szenario Schwachlast/Starkwind 2015, in dem es zur Ubertragung des regenerativ er-
zeugten Stromes zu einer Verringerung der Netzstiitzungsmaflnahmen aufgrund der
Verdringung konventioneller Kraftwerke im Hochstspannungsnetz kommt.

Abbildung 9-28: Vergleich des 110-kV-Spannungsniveaus fiir die Szenarien 2003, 2007,
2010 und 2015 bei einem 3-poligen 380 kV Leitungsfehler in der Regi-
on Nordwest
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Im Vergleich zu dem Szenario 2010, fiir das durch die Netzstiitzungsmaf3nahmen der WEA in
Verbindung mit der Netzstlitzung im Hochstspannungsnetz eine Verbesserung des Span-
nungsniveaus von ca. 10% erreicht werden kann, féllt das Spannungsniveau fiir den Schwach-
lastfall 2015 um ca. 15% von diesem Wert ab. Dies hat zur Folge, dass der Spannungstrichter
sich fiir das Szenario 2015 weiter ausweitet und der Ausfall an Erzeugungsleistung wieder an-
steigt.
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Einsatz von SVC-Technik im Hochstspannungsnetz

Abbildung 9-29: Vergleich des 110-kV-Spannungsniveaus fiir die Szenarien 2003, 2007,
2010 und 2015 bei einem 3-poligen 380 kV Leitungsfehler in der Regi-
on Nordwest mit und ohne SVC (500 MVA)
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Durch den Einsatz von SVC-Technik im Hochstspannungsnetz kann die schleppende Erho-
lung der Netzspannung nach Fehlerkldrung auf das Niveau des Referenzfalls auf fiir das Sze-
nario 2015 Schwachlast/Starkwind angehoben werden. Dazu wird der SVC mit sofortiger vol-
ler Blindleistungseinspeisung nach Fehlereintritt gefahren. Es zeigt sich jedoch, dass der Ein-
satz der SVC-Technik fiir das Spannungsniveau wihrend der Stérung keine Verbesserungen
bringt.

Ein Ersatz konventioneller Kraftwerke kann somit durch diese Technik nicht erreicht wer-

den, da die fiir die Blindleistungseinspeisung einer Synchronmaschine bendtigte Energie
spannungsunabhdingig als magnetische Feldenergie gespeichert ist und unverzogert bereit-
gestellt werden kann, wihrend sie bei der SVC-Technik im Gegensatz spannungsabhdngig
aus dem Netz bezogen werden muss.
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Abbildung 9-30: Vergleich des 380-kV-Spannungsniveaus fiir die Szenarien 2003 und
2015 bei einem 3-poligen 380 kV Leitungsfehler in der Region Nord-
west unter Beriicksichtigung von SVC-Technik im Hochstspannungs-
netz mit unterschiedlicher Fahrweise
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Die Regelung des SVC mit maximaler Blindstromeinspeisung bei Fehlereintritt kann jedoch
zu Uberspannungen nach Fehlerklirung fiihren. Der reale Betrieb des SVC hingt jedoch im-
mer von den Ortlichen Gegebenheiten ab. Unter Beriicksichtigung dieser Randbedingungen
und um Betriebsmittelschidigungen durch Uberspannungen zu vermeiden, kann es notwendig
werden, dass fir Fehler im Nahbereich des SVC eine induktive Fahrweise wihrend des Feh-
lergeschehens einzustellen ist. Die Umschaltung auf Blindleistungskompensation erfolgt bei
Uberschreiten einer wihlbaren Spannungsgrenze (z.B. 80% der Netznennspannung).

Abbildung 9-30 zeigt die Auswirkung der beiden unterschiedlichen Regelstrategien des SVC
auf den zeitlichen Verlauf der Netzspannung fiir das Szenario 2015 (Schwachlast/Starkwind).
Beide Fahrweisen fiihren zu keiner Verbesserung des Spannungsniveaus wihrend des Netz-
fehlers. Die Bereitstellung der vollen Blindleistung des SVC bereits wihrend des Fehlerge-
schehens fiihrt direkt nach Fehlerkldrung zu einer schnellen Erholung der Netzspannung mit
dem Risiko der Zerstdrung von Betriebsmitteln durch transiente Uberspannungen. Der SVC
regelt in beiden Féllen die Spannungserhohung nach Fehlerkldrung, verursacht durch den Er-
zeugungsausfall, sehr gut auf das Spannungsniveau vor Fehlerklarung im Hochstspannungs-
netz und auch im Hochspannungsnetz aus.
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Einsatz der SVC-Technik im Anschlusskonzept von Offshorewindparks

Beim Anschluss von Offshore Windpark-Clustern ist zu beriicksichtigen, dass die Netzstiit-
zung teilweise mehrere 100 km entfernt in der See erfolgt. Eine effektivere Methode ist es,
Windpark-Cluster in der Néhe des Netzverkniipfungspunktes durch aktive Kompensationsein-
richtungen zu unterstiitzen. Bei Netzstorungen im Nahbereich des Netzanschlusspunktes eines
Offshore-Windparks kann es zu kurzzeitigen, aber sehr starken Blindleistungsspitzen des
Windparks aufgrund der Auf- und Entladung der Kabelkapazitit der Seekabel kommen. Diese
sind mit einer Erhohung der Netzspannung nach Fehlerklirung verbunden, die ausgeregelt
werden muss, damit die Netzspannung im zuldssigen Spannungsband von 400 kV +/- 20 kV
bleibt.

Abbildung 9-31: Netzstiitzung von Offshore-Windpark-Clustern im Bereich eines Nah-
fehlers ohne aktive Kompensation am Netzverkniipfungspunkt
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Abbildung 9-31 zeigt, dass mit Einzelanlagen eines Offshore Windparks ohne Zusatzmal-
nahmen am Netzverkniipfungspunkt keine erheblichen Verbesserungen beziiglich der Span-
nungsqualitdt erreicht werden konnen. Durch geeignete Zusatztechnik am Netzverkniipfungs-
punkt (FACTS, SVC; TCR) kann der Spannungsstiitzungsbeitrag nach Fehlerkldarung erheb-
lich optimiert und der Einfluss auf die Spannung im Hochstspannungsnetz verbessert werden.
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Abbildung 9-32: Vergleich des 380-kV-Spannungsniveaus fiir die Anschlusstechnik von
Offshore Windparks mit und ohne Unterstiitzung durch aktive Kom-
pensation am Netzverkniipfungspunkt
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Abbildung 9-32 zeigt einen Vergleich der Netzspannung im 380-kV-Netz am Netzverkniip-
fungspunkt eines Offshore-Windpark-Clusters mit und ohne aktive Kompensation. Durch die
aktive Kompensationseinrichtung (ca. 30% der Windparkbauleistung) wird eine verbesserte
Steuerbarkeit der Netzgroflen wie z.B. die Netzspannung erreicht, wihrend die Netzspannung
durch den Einsatz Spannungsstiitzender Mafinahmen im Windpark aufgrund der grofen Ent-
fernung des Windparkclusters zum Netzverkniipfungspunkt nur unwesentlich beeinflusst
werden kann.

Zusammenfassend ist zu Kapitel 9.4.6 festzuhalten, dass auch mit modernen WEA und SVC
die Netzspannung im 380-kV-Netz wihrend des Kurzschlusses im Vergleich zu direkt an die-
ses Spannungsebene angeschalteten Synchrongeneratoren konventioneller Kraftwerke nur
unwesentlich gestiitzt werden kann und damit kein wirksamer Beitrag zur Begrenzung des
Spannungstrichters erreicht wird. Die unschlagbaren Vorteile der Synchronmaschine sind
durch die v. g. physikalischen Vorgédnge im Innern der Maschine mit der dort gespeicherten
magnetischen Energie gegeben, die unverzogert im Kurzschlussfall ausgespeichert wird und
ein gewisser Anteil liber mehrere Sekunden gehalten werden kann (Dauerkurzschlussstrom)

Im Vergleich zur 380-kV-Ebene wird die Spannung im 110-kV-Netz wihrend eines Kurz-
schlusses in 380 kV erkennbar kurzzeitig angehoben, besonders unmittelbar nach Fehlerein-
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tritt jedoch mit nachgebendem Einfluss , und zwar hauptsachlich aus den WEA mit DIFG und
ASG.

Die in dieser Studie gewonnen Erkenntnisse zum Einsatz von SVC nach Fehlerfortschaltung
und Netzentlastung bzw. am Netzverkniipfungspunkt, geben erste Hinweise, welche Aufga-
ben diese Betriebsmittel bei der Spannungshaltung zur Entlastung der Netzfiihrung zukiinftig
iibernehmen miissen. Die Einhaltung der Spannungsbénder in den einzelnen Netzebenen wird
den gezielten Einsatz von SVC unter Beriicksichtigung der spannungs- stiitzenden Beitrdge
der WEA erforderlich machen, und zwar um eine ausreichende Versorgungsqualitét fiir unse-
re Kunden aufrechterhalten zu konnen. Endgiiltig Konzepte hierzu kdnnen im Rahmen dieser
Machbarkeitsstudie nicht erarbeitet werden, deren Entwicklung jedoch mit der weiteren Integ-
ration der WEA absolut notwendig ist und noch erfolgen muss.

9.4.7 Einfluss des WEA-Anlagenverhaltens auf konventionelle Erzeugungseinheiten

Eine hohe installierte WEA-Leistung fiihrt aufgrund ihrer Riickwirkungen zu einer erhebli-
chen Veridnderung des dynamischen Netzverhaltens wihrend eines gestorten Zustands bzw.
nach Fehlern. Dies darf nicht dazu fiihren, dass die Voraussetzungen beziiglich der Netzstabi-
litat, die bei Errichtung konventioneller Einheiten fiir ihre Dimensionierung und die Ausle-
gung des Netzanschluss zugrunde gelegt wurden, fiir Netzanschlusspunkte in der Ndhe hoher
WEA-Einspeisungen nicht mehr eingehalten werden konnen.

Fallstudien (Abbildung 9-34) zeigen, dass zum Beispiel die Beeintrachtigung der Eigenbe-
darfsspannung konventioneller Erzeugungseinheiten zunimmt, wenn die WEA- Altanlagen
mit Asynchronverhalten nicht entsprechend ihrem heutigen Verhalten nach Kurzschliissen
vom Netz getrennt werden, sondern teilweise auf Grund modifizierter Abschaltkriterien nach
einem Netzfehler am Netz verbleiben. Hierbei sind vor allem folgende Effekte maf3gebend:

- Die am Netz verbleibenden WEA mit Asynchronmaschinenverhalten nehmen unmittelbar
nach Fehlerkldrung voriibergehend hohe Blindleistung auf

- Da der Netzwinkel bei hoher WEA-Einspeisung und hohem Nord-Siid Transit deutlich
grofler ist, werden in den entsprechenden Regionen angeschlossene Generatoren niher an
ihren Stabilitdtsgrenzen betrieben. Im Fehlerfall nimmt hierdurch der Polradwinkel wéh-
rend und nach der Fehlerklarung transient hohere Werte an.

Hierdurch bleiben die Generatorspannung und damit die Eigenbedarfsspannung von Kraft-
werksblocken nach Fehlerkldrung auf einem niedrigen Niveau und ihre Erholung auf den
Nennwert wird verzogert (Abbildung 9-33, Abbildung 9-34). Damit wird der Betrieb des Ei-
genbedarfs von Kraftwerken beeintriachtigt, was letztendlich zu einer Trennung des Kraftwer-
kes und zum Erzeugungsausfall fiihren kann.

Das ungiinstige Verhalten der WEA-mit Asynchronmaschinenverhalten in der Phase unmit-
telbar nach Kliarung eines Netzfehlers und die hierdurch hervorgerufenen negativen Riickwir-
kungen auf das Netz und nahe gelegene konventionelle Erzeugungseinheiten ist bei eventuel-
ler Modifikation der Abschaltkriterien fiir WEA- Altanlagen zu beachten. Daher kann das
mogliche Optimierungspotenzial bei veranderten Abschaltkriterien mit Riicksicht auf die Be-
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eintrachtigung der Netzspannungserholung und damit auf die transiente Stabilitdt nahe gele-
gener Generatoren begrenzt sein.

Abbildung 9-33: Kraftwerksnaher 380 kV-Fehler bei geringer installierter WEA-
Leistung
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Abbildung 9-34: Kraftwerksnaher 380-kV-Fehler bei hoher installierter WEA-Leistung
und hoher WEA-Einspeisung
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9.5 Losungsansitze beziiglich erweiterte Anforderungen an alte und neue WEA
9.5.1 Altanlagen

Zur Vermeidung der hohen Ausfall-Leistungen bei Kurzschliissen sind verdnderte Einstell-
werte fiir den Unterspannungsschutz und Abschaltkriterien der WEA erforderlich. Damit kann
erreicht werden, dass sich nur noch eine begrenzte Anzahl von Anlagen, die sich in der unmit-
telbaren Umgebung eines Netzfehlers befinden, vom Netz trennen.

Das bisherige Schutzkonzept und die Abschaltkriterien resultierten aus einer Optimierung
folgender Aspekte, die bei einer Modifizierung zu berticksichtigen sind:

e Schutz der WEA vor elektrischen und mechanischen Uberlastungen bei transienten
Netzvorgingen

e Kosten fiir die Einbindung von WEA in die Verteilnetze (erweitertes Schutzkonzept)
e Betriebsaufwand im Verteilnetz

Dariiber hinaus sind mogliche negative dynamische Riickwirkungen der am Netz verbleiben-
den WEA zu beachten (s. hierzu auch Abschnitt 9.4.7). Dies bedeutet, dass die aufgezeigten
Probleme beziiglich der Altanlagen eine koordinierte Herangehensweise zwischen Ubertra-
gungs- und Verteilnetzbetreiber, Herstellern und Betreibern von WEA erfordern, um zu tech-
nisch/wirtschaftlich sinnvollen Losungen zu gelangen. Aufgrund der vorliegenden Erkennt-
nisse werden die folgenden modifizierten Abschaltkriterien fiir unterschiedliche Anlagenty-
pen vorgeschlagen und deren Auswirkungen auf das Netz untersucht.

Hierbei wird den jeweiligen technischen Moglichkeiten der einzelnen WEA-Typen und ihren
dynamischen Riickwirkungen auf das Netz Rechnung getragen:

Tabelle 9-12: Modifizierte Abschaltkriterien fiir unterschiedliche Anlagentypen (Altan-

lagen)
Typ Unterspannungs- Verzégerung | Bemerkung
kriterium
(Generatorklemme)
ASG Nutzung der Spannungsstiitzung
U <80 % wihrend des Fehlers
50 ms
(wie bisher) Abschaltung weil hoher Blindleis-
tungsbedarf nach Fehlerklarung
DFIG U<60% 50 ms
SG Abhingig von elektrischer und me-
U <60 % 50
° e chanischer WEA-Auslegung
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9.5.2 Neuanlagen/ Repowering mit erhohten Anforderungen

Die identifizierten Probleme beziiglich der Netzstabilitdt werden sich bei weiterer Wind be-
dingter Verdringung bzw. Stilllegung von konventionellen Kraftwerken bis zum Jahr 2020
noch verstérken.

Basierend auf den innerhalb dieser Studie gewonnenen Erkenntnissen ist es fiir einen weiteren
Ausbau der Windenergie dringend notwendig, die bisher in den neuen Netzanschlussregeln
aufgefiihrten Mindestanforderungen, insbesondere beziiglich des Verhalten bei Kurzschliissen
zu verschérfen.

Abbildung 9-35: Vergleich der Netzstiitzung zwischen einem konventionellen Kraft-
werk und einer WEA
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Die Untersuchungen haben gezeigt, dass die Netzstiitzung durch WEA im Vergleich zu kon-
ventionellen Kraftwerken unter den der Studie zugrunde gelegten Annahmen deutlich gerin-
ger ist.



Dynamische Untersuchungen 190

Abbildung 9-36: Grundsiitzliche Anforderungen an WEA bzgl. der Spannungsstiitzung
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Die Simulationsergebnisse zeigen, dass durch die modifizierten Anforderungen eine verbes-
serte Netzstiitzung durch WEA erreicht werden kann, die zu einer Verringerung der Span-
nungstrichters und des Ausfalls von Windkraftanlagen bei Netzfehlern beitragen kann. Der
Netzstiitzungsbeitrag von Offshore-Windparks verringert gleichzeitig die starke Blindleis-
tungsaufnahme der Seekabel nach Fehlerkldrung und fiihrt damit zu einem netzvertragliche-
ren Verhalten des Windparks.

9.5.3 Ergebnisse zur verbesserten Netzstiitzung und modifizierte Abschaltbedingungen
von Altanlagen

Zur Abschitzung, wie sich die v. g. modifizierten Abschaltkriterien (Tabelle 1-9) von Altan-

lagen und die verbesserte Spannungsstiitzung neuer WEA auf die WEA-Ausfallleistung bei

Kurzschliissen auswirken, wurde nach Beschluss der PSG der Schwachlastfall 2015 mit

Starkwind untersucht. Die Ergebnisse zeigen, dass hierdurch die WEA-Ausfallleistung deut-

lich reduziert werden kann.

In Abbildung 1-36 sind die Einfliisse der modifizierten Abschaltkriterien und die verbesserte
Spannungsstiitzung getrennt dargestellt. Die Modifizierung der Altanlagen bringt den wesent-
lichen Anteil an der Verbesserung.

Es ist anzumerken, dass es beziiglich der praktischen Umsetzbarkeit der verinderter Ab-
schaltbedingungen von Altanlagen keine gesicherten Erkenntnisse gibt. Ohne ein forcier-
tes Repowering bei gleichzeitiger Verdnderung der Abschaltbedingungen fiir Altanlagen
kommt es auch fiir das Szenario 2015 zu Erzeugungsausfillen in unzuldssiger Hohe trotz kon-
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zeptgeméBer Klarung des Fehlers, wenn man korrekterweise die Auswirkungen auf die déni-
schen WEA mit beriicksichtigt.

Es ist zu ergénzen, dass als Modellbasis fiir die Altanlagen mit veranderten Abschaltkriterien
moderne steuerbare Technologie eingesetzt wurde, die insbesondere den FRT-Zyklus riick-
wirkungsfrei durchldauft. Damit wurden die Altanlagen mit modifizierten Abschaltbedin-
gungen entsprechend der technischen Moglichkeiten bestehender und zukiinftiger Anla-
gentechnik im Verteilungs- und Ubertragungsnetz (Verhalten bei Netzstérungen) in den
Untersuchungen beriicksichtigt. Dies wird in der Realitit, auch wenn sich die verdnderten
Abschaltbedingungen umsetzen lassen, nicht der Fall sein. Die bei den Arbeiten an den Grid-
Codes fiir regenerative Erzeugung am Hoch- und Hochstspannungsnetz gewonnenen Er-
kenntnisse zeigen eher, dass fiir Altanlagen kein riickwirkungsfreies Durchfahren von
Netzfehlern anzusetzen ist. Vielmehr ist mit einer Blindleistungsaufnahme bereits wihrend
und nach Fehlerklarung zu rechnen, welche die Spannungsqualitdt weiter beeintrdchtigen
kann.

Phasenschieberbetrieb

Eine Verringerung der WEA-Ausfallleistung bei Kurzschliissen insbesondere von Altanlagen
wird ebenfalls erreicht, wenn die Ausdehnung des Spannungstrichters verkleinert wird, dessen
Vergroferung durch die Wind bedingte Verdrdngung konventioneller Kraftwerke verursacht
wird. Bei Netzfehlern kommt es hierdurch zu einem tieferen Einbruch der Netzspannung und
einer Ausweitung des Spannungstrichters sowie zu einer qualitativ schlechteren Erholung der
Netzspannung. Dieser Effekt kann durch SVC-Techik nicht vermieden werden. Um das glei-
che Spannungsprofil beizubehalten, miissten daher entweder die Generatoren der verdringten
konventionellen Kraftwerke entlastet an Netz weiter betrieben werden konnen oder spezielle
Synchrongeneratoren fiir den Phasenschieberbetrieb neu errichtet werden. Die Polradspan-
nungen dieser Generatoren wiirden bei Kurzschliissen unmittelbar Blindstrom in den Fehler
speisen und die Ausdehnung des Spannungstrichters bei richtiger regionaler Platzierung be-
grenzen. Die Moglichkeit, die bestehenden konventionellen Kraftwerke als Phasenschieber zu
betreiben, bedeutet einen umfangreichen Umbau der Kraftwerke, deren Realisierbarkeit zu-
néchst untersucht werden miisste.
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Abbildung 9-37: Spannungsprofil nach einem 3-pol. Fehler nahe UW Dollern (F5) fiir
das Szenario 2015 (Schwachlast/Starkwind)
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Abbildung 9-38: Spannungsprofil nach einem 3-pol. Fehler nahe UW Wolmirstedt (F2)
fiir das Szenario 2015 (Schwachlast/Starkwind)
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Abbildung 9-39: Reduzierung von Erzeugungsausfillen aufgrund erweiterter Anforde-
rungen an WEA-Altanlagen fiir das Szenario 2015 (Schwach-
last/Starkwind)
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9.6 Schlussfolgerungen der dynamischen Untersuchungen bis 2015

Die Stabilititsanalysen zeigen, dass bereits fiir das Jahr 2003 unter bestimmten Randbedin-
gungen Kurzschliisse im Ubertragungsnetz auf Grund des unvermeidbaren weitrdumigen
Spannungstrichters zu einem Ausfall einer hohen Anzahl der heute an das Netz angeschlosse-
nen WEA und damit zu spontanen Leistungsdefiziten von mehreren Tausend Megawatt fiih-
ren. Daraus resultiert eine Beeintrachtigung des europdischen Stromverbundes. Es ist daher zu
fordern, dass bei weiterem Ausbau der Windkraftnutzung heute bereits bestehende Gefédhr-
dungspotentiale mit unzuldssigen Auswirkungen auf die Sicherheit des europdischen Ver-
bundsystems und Verletzungen der UCTE-Standards beseitigt werden.

Die dynamischen Untersuchungen zeigen, dass fiir die Jahre 2007 und 2010 aufgrund erh6hter
Netzanforderungen fiir neu errichtete WEA eine kontinuierliche Verringerung der ausge-
fallenen WEA-Leistung (Altanlagen) bei Kurzschliissen erreicht wird, diese jedoch bis
zum Jahr 2015 wieder auf iiber 3000 MW ansteigt. Insbesondere Fehler in den Winder-
zeugungsgebieten der Region Nordwest fiihren trotz konzeptgemiBer Fehlerklarung auch fiir
den Zeithorizont bis 2015 zu einem hohen Ausfall an Einspeiseleistung aus WEA, insbeson-
dere wenn das Ausfallverhalten der dédnischen WEA mit beriicksichtigt wird. Bei Sammel-
schienenfehlern kann dariiber hinaus ein gleichzeitiger Ausfall eines grofen Kraftwerksblo-
ckes nicht verhindert werden.
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Diese Entwicklung ist der unzureichenden Spannungsstiitzung im Hochstspannungsnetz als

Begleiterscheinung der Integration der Windenergie zuzuschreiben:

- Begrenzung des Spannungstrichters wihrend eines Netzfehlers

Auch die technischen Moglichkeiten heutiger und fiir die Zukunft absehbarer
WEA (schnelle Wirkleistungsbereitstellung, riickwirkungsfreier Betrieb, gutes
Recovery-Verhalten), die in den dynamischen Untersuchungen entsprechend
berticksichtigt wurden, leisten im Vergleich zu direkt am Hochstspannungsnetz
angeschlossenen Generatoren konventioneller Kraftwerke teilweise einen nur

unwesentlichen Beitrag zum Kurzschlussstrom.

Die spannungsstiitzenden Eigenschaften von WEA wirken sich aufgrund der
elektrischen Entfernung (Impedanz) zwischen dem Fehlerort und den Einspei-
sepunkten im Verteil-/ 110 kV-Netz bzw. auf See nur unwesentlich auf die

Spannung im Ubertragungsnetz aus.

WEA tragen somit kaum zur Begrenzung des Spannungstrichters im Kurz-
schlussfall bei. Dies fiihrt dazu, dass sich der Spannungstrichter mit Stilllegung
bzw. Verdriangung konventioneller Erzeugung im Kurzschlussfall weiter aus-
breitet und es zu einem hoheren Ausfall von WEA-Leistung (Altanlagen)

kommt.

. Beeintrachtigung der Spannung nach einem Netzfehler

Die trotz des fehlerbedingten Spannungstrichters noch am Netz verbleibenden
WEA (Altanlagen am Rand des Spannungstrichters) haben nach Fehlerklarung
keine stiitzende Funktion fiir die Netzspannung im Hoéchstspannungsnetz, wie
es bei konventionellen Erzeugungseinheiten der Fall ist, sondern nehmen im
Gegenteil kurzzeitig eine hohe Blindleistung auf und erschweren somit die
Riickkehr in das zulédssige Spannungsband. Insofern wirkt sich der aus Griin-
den der Frequenzhaltung notwendige Verbleib von WEA beziiglich der Span-
nungserholung - abhidngig vom WEA-Anlagentyp - kontraproduktiv aus.
Hiermit zeigt sich, dass die Erzeugungsausfille mit der bisher eingesetzten

Technologie fiir WEA alleine nicht verringert werden kdnnen

Die Netzstiitzung aktiver Kompensationseinrichtungen wie SVC koénnen den
Spannungstrichter wahrend der Fehlerphase nicht reduzieren. Abhéngig von ih-
rem FEinsatz und der Regelstrategie liefern sie jedoch einen Beitrag zur Netz-
stiitzung nach Fehlerkldrung und zu einer verbesserten der Spannungserholung.
Dies fiihrt gerade fiir die Anbindung von Offshore-Windpark-Clustern zu ei-

nem netzvertraglicheren Anschlusskonzept.
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Aufgrund der groBflachigen Verteilung der Onshore-WEA ist eine nicht akzeptable Beein-
trachtigung der Systemsicherheit infolge des unzulédssigen Ausfallverhaltens der WEA (Altan-
lagen) bei atmosphérischen Einwirkungen auf Hoch- und Hochstspannungsleitungen gegeben,
da sich abhingig von den Witterungsbedingungen innerhalb kurzer Zeit zahlreiche Netzfehler
ereignen konnen und hierdurch sukzessive gro3e Einspeiseleistungen aus WEA ausfallen kon-
nen.

Ein weiteres Risiko besteht fiir die Systemsicherheit darin, dass es abhdngig von der Vorbe-
lastung der Kuppelleitungen zu Schutzabschaltungen von grenziiberschreitenden und grenz-
nahen Verbundleitungen kommen kann, wenn diese durch Fehlerereignisse in Deutschland
plotzlich hoch tiberlastet werden. Hiermit kann die Gefahr einer unkontrollierten Auftren-
nung des europiischen Verbundsystems verbunden sein.

Es wurde weiterhin analysiert, dass der sichere Betrieb konventioneller Kraftwerke nach
Netzstorungen bei Starkwind infolge verringerter Spannungsstabilitit beeintrichtigt wird
und sich hierdurch das Ausfallrisiko fiir konventionelle Erzeugungseinheiten tendenziell
erhoht. Die verminderte Spannungsstabilitit entsteht zum einen durch die hohe Leitungsaus-
lastung und damit vergroBerten Spannungswinkeln und zum anderen durch das dynamisch
ungiinstige Verhalten der nach dem Netzfehler noch am Netz verbliebenen WEA (Anlagen
mit Asynchronmaschinenverhalten), die sich aufgrund noch ausreichender Netzspannung an
ihrem Netzanschlusspunkt wiahrend des Netzfehlers nicht vom Netz getrennt haben.

Die in der Region Nordwest am Netz verbleibenden WEA mit einer von den Herstellern in
Aussicht gestellten erhohten Spannungsstiitzung haben beziiglich der Spannungserholung kei-
ne wesentlichen Beeintrachtigungen mehr. Es ist jedoch zu beachten, dass das in den Untersu-
chungen zu Grunde gelegte Verhalten der Windenergieanlagenmodelle nur teilweise in Reali-
tat nachgewiesen werden kann.

Trotz Annahme der verbesserten Eigenschaften neu angeschlossener WEA kann die heute be-
reits regional eingetretene unzulédssige Beeintrachtigung der Systemsicherheit bis 2015 nicht
behoben werden, sofern man die vorgeschlagenen modifizierten Abschaltkriterien flir Altan-
lagen nicht berticksichtigt. Unabhédngig davon sind fiir die prognostizierten WEA-Leistungen
nach 2015 langfristig neue Technologien erforderlich, um die aus Sicht der Systemsicherheit
notwendigen Eigenschaften zu erzielen.

Fiir das Szenario 2015 wurden daher die Altanlagen mit den in Kapitel 7.5.1 aufgefiihrten ge-
dnderten Anschlussbedingungen simuliert, um deren Wirksamkeit zu analysieren. Vorausge-
setzt, die Altanlagen lieBen sich mit den vorgeschlagenen Abschaltbedingungen am Netz
betreiben, so wiirde hierdurch eine Halbierung der ausgefallenen Leistung bei Kurzschliissen
in der Néhe der Anlagen Dollern und Wolmirstedt und damit eine deutliche Verbesserung er-
reicht.
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10 Systemauslegung der Seekabel-Ubertragung von Offshore-Windparks zum Netzan-

schlusspunkt

10.1 Netzanschlusspunkte

Fiir die Systemauslegung werden die in den nachfolgenden Tabellen angegebenen Windpark-

leistungen und Netzanschlusspunkte zugrunde gelegt.

Tabelle 10-1:

Offshore Planungen Nordsee 2007

Szenario 2007 -Nordsee

Windpark Netzanschlusspunkt | Spannungsebene Installierte Leistung
in MW
OWP-A Boxlund 380 kV 125
OWP-E Emden/Borfum 220 kV 60
OWP-F Maade 220 kV 240
Summe: 425

Tabelle 10-2: Offshore Planungen Nordsee 2010

Szenario 2010 -Nordsee

Windpark Netzanschlusspunkt | Spannungsebene Installierte Leistung
in MW
OWP-A Boxlund 380 kV 240
OWP-B Boxlund 380 kV 400
OWP-C Brunsbiittel (VE-T) | 380 kV 500
OWP-D Brunsbiittel (E.ON 380 kV 750
Netz)
OWP-1 Brunsbiittel (VE-T) | 380 kV 610
OWP-E Emden/Borfum 220 kV 60
OWP-F Maade 220 kV 240
OWP-G Diele 380 kV 252
OWP-H Diele 380 kV 1378
Summe: 4430
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Abbildung 10-1: Positionen von Windparks und Netzanschlusspunkte
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Tabelle 10-3: Offshore Planungen Nordsee 2020
Szenario 2020 -Nordsee
Windpark Netzanschlusspunkt Spannungsebene | Installierte Leis-
tung in MW
OWP-A Boxlund 380 kV 240
OWP-B Boxlund 380 kV 400
OWP-C Brunsbiittel (VE-T) 380 kV 500
OWP-D Brunsbiittel (E.ON Netz) 380 kV 750
OWP-I Brunsbiittel (VE-T) 380 kV 610
OWP-E Emden/Borflum 220 kV 60
OWP-F Maade 220 kV 240
OWP-G Diele 380 kV 252
OWP-H Diele 380 kV 1378
OWP-J Diele 380 kV 3270
OWP-K Conneforde 380 kV 3200
OWP-L Moorriem/ 380 kV 3200
OWP-M Brunsbiittel (VE-T) 380 kV 4540
Summe: 18640




Systemauslegung der Seekabel-Ubertragung von Offshore-Windparks zum Netzanschlusspunkt 198

Abbildung 10-2: Positionen von zusitzlichen Windparks und deren Netzanschlusspunk-
ten sowie Varianten fiir anschlieBende Netzverstirkungen 2020
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Tabelle 10-4: Entfernungen Windpark — Netzanschlusspunkt (Nord- und Ostsee)

Von Windpark Nach Netzanschlusspunkt Linge in km
See Land

Nordsee

OWP-A Boxlund 57 47

OWP-B 37

OWP-C Brunsbiittel 200

OWP-D Brunsbiittel 120

OWP-I1 Brunsbiittel 100%*

OWP-E Emden / Borflum 64 19

OWP-F Maade 20 10

OWP-G Dicle 64 34

OWP-H Diele 100* 15+80**

OWP-J Dicle 100 oder 15+80**
150%*

OWP-K Conneforde 100 oder 15+50%*
150%*

OWP-L Moorriem 100 oder 15+50%*
150%*

OWP-M Brunsbiittel 100 oder 15+50%*
150%*
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Ostsee

OWP-H Bentwisch 61 11
OWP-1 Bentwisch 50 11
OWP-J] Bentwisch 122 11
OWP-K Lubmin 85 3
OWP-L Bentwisch 50 11
OWP-M Lubmin 85 3

*) angenommene Werte

**) 15 km GIL + Freileitung

Tabelle 10-5: Offshore Planungen Ostsee 2007

Szenario 2007 —Ostsee

Windpark Netzanschlusspunkt | Spannungsebene Installierte Leistung
in MW
OWP-H Bentwisch 380 kV 51
OWP-I Bentwisch 380 kV 175
Summe: 226

Tabelle 10-6: Offshore Planungen Ostsee 2010

Szenario 2010 —Ostsee

Windpark Netzanschlusspunkt | Spannungsebene Installierte Leistung
in MW
OWP-H Bentwisch 380 kV 51
OWP-1 Bentwisch 380 kV 175
OWP-J Bentwisch 380 kV 385
OWP-K Lubmin 380 kV 400
Summe: 1011

Tabelle 10-7:

Offshore Planungen Ostsee 2020

Szenario 2020 —Ostsee

Windpark Netzanschlusspunkt | Spannungsebene Installierte Leistung
in MW
OWP-H Bentwisch 380 kV 51
OWP-1 Bentwisch 380 kV 175
OWP-J Bentwisch 380 kV 385
OWP-K Lubmin 380 kV 400
OWP-L Bentwisch 380 kV 400
OWP-M Lubmin 380 kV 300
Summe: 1711
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Abbildung 10-3: Positionen von Windparks und Netzanschlusspunkten
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Die Positionen der Netzanschlusspunkte der Windparks bzw. Windparkgruppen sowie die Po-
sitionen der Windparks in der Nordsee und Ostsee sind in Abbildung 10-1, Abbildung 10-2
und Abbildung 10-3 grob dargestellt. Fiir die Nordsee ergeben sich damit Ubertragungslingen
als gerade Linie zwischen Windpark und zugeordnetem Ubertragungsnetzknoten nach Tabelle
10-4. Fiir die Ostsee wurden die Ubertragungslingen, soweit vorhanden, aus bereits geplanten
Trassierungen tibernommen bzw. ausgemessen. Der Ostsee-Windpark H liegt auf halber Stre-
cke zwischen dem Ostsee-Windpark J und dem Netzanschlusspunkt Bentwisch. Es bietet sich
an, beide Windparks gemeinsam anzubinden und die Plattform von Windpark Ostsee-H zur
Zwischenkompensation zu nutzen. Tabelle 10-4 zeigt die Trassenlédngen getrennt fiir den je-
weiligen See- und Landteil.

10.2 Aufbau der Systemanbindung eines OWP

In diesem Punkt geht es nicht um netzdynamische Gesamtuntersuchungen, sondern um mog-
liche Netzkonfigurationen zur Ubertragung der Windparkleistung bis hin zum landseitigen
Netzanschlusspunkt.

Bei der Entwicklung von Konzepten fiir die Ubertragung der Leistung an Land wird von den
aus heutiger Sicht im Betrachtungszeitraum verfiigbaren technischen Losungen und Ubertra-
gungstechniken ausgegangen. Dabei kann von folgenden Randbedingungen ausgegangen
werden:
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In das System der Netzanbindung bis zum Netzanschlusspunkt miissen auller den Seekabeln
auch entsprechende Landkabel oder/und alternativ Drehstromfreileitungen oder GIL einbezo-
gen werden.

Angesetzte Ubertragungskapazitit von Dreileiter-Drehstrom — Seekabeln (pro Stromkreis):

Nennspannung 150 kV bis Querschnitt 1200 mm*  ca. 935 A ca. 240 MVA
Nennspannung 220 kV bis Querschnitt 800 mm’ ca. 820 A ca. 310 MVA

Angesetzte Ubertragungskapazitit von Gas-Isolierten Leitungssystemen (GIL) (pro Strom-
kreis):
Nennspannung 400 kV 600/583 dmantel 3850 A 2667 MVA

200/188 dpeiter

Angesetzte Ubertragungskapazitit von Hochspannungsdrehstrom-Freileitungen (pro Strom-
kreis):
Nennspannung 400 kV 4x385/35-Al/St 4x850A 2200 MVA

Die Ubertragungskapazitit eines Systems einer Hochspannungsgleichstromiibertragung in
VSC-Technik wird je nach Hersteller mit 250 bis 350 MW angesetzt.

Vorangegangene Untersuchungen und Vergleiche von Drehstrom- und Gleichstromldsungen
haben gezeigt, dass bei Entfernungen bis 120 km (bei Nennspannung 150 kV) die Kosten fiir
die Gleichstromlosung etwa 30% iiber denen einer Drehstromldsung liegen, wobei die Ge-
samtverluste bei der angenommenen Linge etwa gleich grof3 sind. Aus diesem Grund kann
auBler fiir den Nordsee-Windpark C die Drehstromlosung sicher als die kostengiinstigere be-
trachtet werden. Fiir den Nordsee-Windpark C kann alternativ zur Drehstromldsung eine
Gleichstromiibertragung mit 2 Ubertragungsmodulen ohne Einschleifung im Gebiet Nordsee-
OWP-D entwickelt werden.

Im Zeithorizont bis 2010 kann von allgemein zuginglichen Standortplanungen ausgegangen
werden. Daher kdnnen Trassen und Entfernungen relativ konkret angenommen werden.

Fir den Zeitraum bis 2020 soll fir die Nordsee von zusitzlich 14210 MW installierter Wind-
parkleistung ausgegangen werden.

Das dafiir entwickelte Systemmodell spiegelt die Gegebenheiten der vier Windpark-
Einbindungsvarianten aus Abbildung 10-2 wider. Zur Untersuchung der prinzipiellen Mach-
barkeit, der zu bewiéltigenden technischen Herausforderungen und der dazu notwendigen Kos-
ten zur Einspeisung grofler Windparkleistungen iiber lange Entfernungen ist es in diesem Sta-
dium nicht notwendig, einzelne WEA zu modellieren. Das Systemmodell sieht deshalb fiir je-
den Einspeiseknoten nach Abbildung 10-2 zwei grofle Ersatz-Windparks vor, die iiber 150km
bzw. 100km lange 220k V-Seekabelsysteme an eine Anlandungsplattform vor der Kiiste ange-
bunden werden. Diese Lingen erscheinen geographisch und technisch sinnvoll. Die Annahme
anderer Lingen in dieser Groflenordnung dndert nur unwesentlich das zu bewéltigende Prob-
lem langer und zahlreicher Seekabelverbindungen. Die Anzahl der parallelen Seekabelsyste-
me richtet sich nach der maximal eingespeisten Leistung. Auf der Anlandungsplattform wird
auf 400kV hochgespannt und iiber mindestens zwei getrennte Sammelschienen und zwei 15
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km lange GIL-Verbindungen angelandet. Diese Anlandungsvariante wurde gewahlt, um geo-
graphisch breite Anlandungskorridore durch die zahlreichen parallelen Seekabel zu vermei-
den. Bei einer Ausbauplanung in der Nordsee bis 2020 von insgesamt 18640 MW miissten
mit 220 kV Seekabeliibertragung mindestens 60 Dreileiterkabel - verlegt werden. Dazu gilt es
alternative Anbindungsmoglichkeiten zu suchen. Eine davon ist der GIL.

An die GIL-Strecken schlieBen sich mindestens zwei parallele 400kV-Freileitungssysteme an,
die lber eine Entfernung von 50 km entweder direkt an die Netzanschlusspunkte Conneforde,
Moorriem und Brunsbiittel angebunden sind oder fiir die Anlandung bei Diele nach 80 km
Freileitungsstrecke iiber eine 200km lange gerichtete Drehstromlosung zum Netzeinspeise-
punkt Niederrhein fithren.

Die Konzentration der Anlandung iiber GIL ist hinsichtlich des Ausfalls eines GILs unkri-
tisch, da ein GIL iiber ldngere Zeit iiberlastbar ist. Im Falle einer gerichteten Drehstromldsung
wird im weiteren gezeigt, dass die Doppelleitung keine technisch realistische Losung darstellt,
da entweder sehr groBe Ubertragungswinkel mit entsprechenden negativen Konsequenzen fiir
die Stabilitit auftreten oder bei Einsatz von Langskompensation die Einhaltung der zuldssigen
Spannungsgrenzen sehr problematisch ist. Aus diesem Grunde wurde letztlich mit 2 parallelen
Doppelleitungen gearbeitet. In dem Falle ist der Ausfall einer Doppelleitung unkritisch.

Unter Beriicksichtigung der Positionen der Windparks und der zugewiesenen Netzanschluss-
punkte erscheinen folgende Zuordnungen von Ubertragungsstrecken sinnvoll:

Nordsee
Windparks A und B iiber gemeinsame Kabeltrasse nach Boxlund
Windpark C iiber eine Kabeltrasse nach Brunsbiittel
Windpark D tiber eine Kabeltrasse nach Brunsbiittel
Windpark E iiber eine Kabeltrasse nach Emden
Windpark F tiber eine Kabeltrasse nach Maade
Windpark G iiber eine Kabeltrasse nach Diele
Windpark H iiber eine Kombination See-
Kabeltrasse/GIL/Freileitung nach Diele
Windpark 1 iiber eine Kabeltrasse nach Brunsbiittel
Windpark J iiber eine Kombination See-
Kabeltrasse/GIL/Freileitung nach Diele
Windpark K tiber eine Kombination See-
Kabeltrasse/GIL/Freileitung nach Conneforde
Windpark L tiber eine Kombination See-
Kabeltrasse/GIL/Freileitung nach Moorriem
Windpark M iiber eine Kombination See-
Kabeltrasse/GIL/Freileitung nach Brunsbiittel
Ostsee
Windparks H und J iiber gemeinsame Kabeltrasse nach Bentwisch
Windpark I iiber eine Kabeltrasse nach Bentwisch
Windpark K iiber eine Kabeltrasse nach Lubmin
Windpark L iiber eine Kabeltrasse nach Bentwisch
Windpark M iber eine Kabeltrasse nach Lubmin

Die Entfernung von Nordsee-Windpark C ist so grof3, dass bei einer Drehstromldsung auf eine
Zwischenkompensation nicht verzichtet werden kann, anderenfalls wiren die Kabelstrome
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durch die hohen Blindstromanteile so hoch, dass die iibertragbare Wirkleistung pro Kabel zu
gering wire. Daher ist es z.B. sinnvoll, den Nordsee-Windpark C {iber eine Zwischenplatt-
form etwa auf dem Nordsee-Windpark D zu schleifen, hier konnen entsprechende Kompensa-
tionsanlagen installiert werden. Aus demselben Grund sollte der Ostsee-Windpark J iiber den
Ostsee-Windpark H eingeschleift werden, um so die Anzahl der in Bentwisch ankommenden
Kabelsysteme zu reduzieren.

10.3 Art der Anbindung: hochgespannte Drehstrom- oder Gleichstrom-Ubertragung
(AC/DC)

Beim Anschluss von Offshore-Windparks groB3er Leistung muss auf eine netzvertragliche An-

schlusstechnik geachtet werden, so dass es nicht zu groBraumigen Netzstorungen kommt. Ins-

besondere darf es bei kraftwerksnahen 3-poligen Kurzschliissen bei Fehlerklarungszeiten bis

zu 150 ms im gesamten Betriebsbereich nicht zum Trennen der Erzeugungseinheiten vom

Netz kommen.

Die Wahl der Anschlusstechnik darf nicht zu unzuldssigen Riickwirkungen auf die Netzspan-
nung fiihren. Ein Ubergang vom sicheren zu einem gefihrdeten Systemverhalten mit kaska-
dierenden Fehlerereignissen kann aufgrund der bereits vorhandenen Gefahr eines groBflachi-
gen Ausfalls von Onshore-Windleistung anderenfalls nicht ausgeschlossen werden. Fiir eine
abschlieende Formulierung der Anforderungen und der Anschlusstechnik bis hin zum Ein-
satz von FACTS-Elementen zur Netzstiitzung miissen transiente und systemdynamische Un-
tersuchungsergebnisse in ihrer Gesamtheit vorliegen.

Weiterhin diirfen Polradpendelungen weder zu einer Auslosung des Schutzes der Erzeu-
gungseinheit noch zu einer Leistungsabsteuerung flihren. Polrad bzw. Netzpendelungen treten
im UCTE-Synchrongebiet derzeit erfahrungsgeméfl mit Frequenzen von 0,2 bis 1,5 Hz auf.
Der Windpark darf nicht anfachend beziiglich Polrad- bzw. Netzpendelungen sein.

Grundsitzlich werden fiir die in Planung befindlichen Offshore-Windparks zwei Arten der
Energieiibertragung zum Land diskutiert, die Drehstromiibertragung (HDU oder englisch
HVAC) sowie die Hochspannungsgleichstromiibertragung (HGU oder englisch HVDC).

Die Hochspannungsgleichstromiibertragung wiederum unterteilt sich in zwei unterschiedliche
Systeme, die konventionelle Thyristortechnik und die moderne Transistortechnik mit Isolier-
schicht-Bipolartransistoren (IGBT). Es ergeben sich daher die folgenden drei Systeme:

« Hochspannungs-Drehstromiibertragung (HDU / HVAC)

« Thyristor-Hochspannungsgleichstromiibertragung (HGU / HVDC) und

. IGBT-Hochspannungsgleichstromiibertragung (HGU-IGBT / HVDC-IGBT)
— In der Literatur sind fiir dieses letztere System auch die Abkiirzungen VSC-
HVDC (VSC = Voltage Source Converter = Spannungs-Zwischenkreis ) oder die

Produkt-Marken HVDC Light® (ABB) und HVDC Plus® (Siemens) gebrduch-
lich.
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Diese Systeme unterscheiden sich grundlegend in ihren technischen Eigenschaften und Uber-
tragungskapazititen.

Im Gespréch fiir die Anbindung von grof3en, relativ kiistennahen Windparks an das Hochst-
spannungsnetz an Land sind Drehstromsysteme. Diese haben den Vorteil der wesentlich nied-
rigeren Investitionskosten und der einfacheren technischen Realisierbarkeit. Mit zunehmender
Entfernung zur Kiiste nehmen die Verluste jedoch im wesentlichen aufgrund der grofen La-
deleistungen der Kabel erheblich zu, so dass die Wirtschaftlichkeit in Frage gestellt sein kann.
Bei groBBen Entfernungen steigen die Ladestrome schlieBlich soweit an, dass die Wechsel-
stromiibertragung auch technisch nicht mehr realisierbar ist.

Die Hochspannungsgleichstromiibertragung mit Seekabeln besitzt gegeniiber der Drehstrom-
technik wesentliche technische Vorteile. Die Ubertragungskapazitit eines Seekabels ist bei
Gleichstrom hoher, da im Gegensatz zur Drehstromtechnik keine Verluste durch Blindleis-
tung und durch Induktion in der Kabelschirmung entstehen. Der besseren technischen Effi-
zienz stehen jedoch bei niedrigen Entfernungen erheblich hohere Kosten des Gleichstromsys-
tems gegeniiber. Die Mehrkosten entstehen im wesentlichen durch die Umrichtertechnik. Die
Kosten der Gleichstrom-Seekabel sind dagegen wegen der besseren Ausnutzung geringer als
die von Drehstromkabeln gleicher Leistungsfahigkeit.

Gleichstromiibertragungssysteme werden daher erst bei groBen Entfernungen der Offshore-
Windparks zur Kiiste und bei hoheren Leistungen wirtschaftlich giinstig. Ab einer Entfernung
von ca. 150km und einer Ubertragungsleistung von iiber ca 250 MW ist der Einsatz von
Hochspannungsgleichstromiibertragungssystemen in VSC-Technik kostengiinstiger, da die
Verluste der Drehstromsysteme enorm hoch werden.

Die Technik der Hochspannungsgleichstromiibertragung ist eine erprobte Technologie fiir
ausgewihlte Anwendungen in der elektrischen Energieversorgung. Sie wird in der Regel ein-
gesetzt bei sehr langen Ubertragungsstrecken, bei der Trennung von groBen Versorgungsnet-
zen zur Begrenzung von Kurzschlussleistungen oder zur Entkopplung von Netzfrequenzen,
oder aber bei Offshore-Ubertragungsstrecken zur Vermeidung von Verlusten, die in Dreh-
stromsystemen durch Blindstrome entstehen.

Fiir groBBe Leistungen (> 350 MVA) erprobt sind derzeit nur Systeme mit Thyristortechnik.
Dennoch weisen konventionelle Hochspannungsgleichstromsysteme mit Thyristortechnik
gegeniiber der IGBT-Technolgie fiir die Anwendung im Offshore-Bereich erhebliche techni-
sche Nachteile auf. Ein Vergleich beider Hochspannungsgleichstromiibertragungsarten ist in
Tabelle 10-8 zusammengefasst dargestellt.

Der wesentliche Nachteil der konventionellen Hochspannungsgleichstromiibertragung fiir
Offshore-Windparks ist, dass auch offshore-seitig eine Kurzschlussleistung von mindestens
etwa zwei- bis dreifacher Stromrichterbauleistung fiir einen stabilen Betrieb vorliegen muss.
Nach ersten Abschédtzungen kann man davon ausgehen, dass aus Griinden der Redundanz fiir
eine 1000 MV A-Stromrichterstation zwei Synchronphasenschieber von je 250 MV A Baugro-
e mit einem Gewicht von ca. 280 bis 300 t je Einheit einzusetzen wéren. Zusétzlich werden
Drehstromfilter und eventuell auch Kondensatorbénke benotigt mit einer Gesamtleistung von
ca. 30% bis 50% der zu iibertragenden Wirkleistung, um die Maschinen vor den Oberschwin-
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gungsstromen der HGU-Stromrichter zu schiitzen und um Blindleistung zu liefern. Durch den
Einsatz der Phasenschieber, der Oberschwingungsfilter und Kondensatorbénke erhoht sich der
Platzbedarf und damit die Kosten fiir die Plattform sowie die Wartungskosten.

Grundsitzlich besteht natiirlich die Moglichkeit, Kurzschlussleistung von Land iiber eine
Seekabelverbindung auf die Off-shore Plattform zu bringen. Ob diese Kurzschlussleistung in
Summe mit der Kurzschlussleistung von doppelt gespeisten Asynchrongeneratoren der ein-
zelnen WEA fiir den Betrieb einer konventionellen Thyristor-HGU ausreicht und technisch
iiberhaupt funktioniert, muss in weiteren Grundsatzuntersuchungen ermittelt werden.

Tabelle 10-8: Vergleich der Ubertragungseigenschaften der konventionellen HGU in

Thyristortechnik mit der HGU in IGBT-Technik

Thyristor-Technik

IGBT-Technik

Raumbedarf sehr hoch hoch
Schaltfrequenz Netzfrequenz kHz-Bereich
Blindleistung hoher Blindleistungsbedarf ab- unabhéngige Wirk- und Blind-
héngig von der iibertragenen leistungsregelung
Wirkleistung
(ca. 50 — 60 %)

Oberschwingungs- hoch, gering,
erzeugung niedrige OS-Frequenzen hohe OS-Frequenzen

(ab 550 Hz) (im Bereich der Schaltfrequenz

und Vielfache)

Filter-/ Kompensations-
bedarf

ca. 50% der Bemessungsleis-
tung der HGU Filterleistung er-
forderlich;
mehrere schaltbare Filter

ca. 10% der Bemessungsleis-
tung der HGU Filterleistung er-
forderlich;
ein Filter

min. Kurzschlussleistung ca. 2 —3 mal keine Beschrankung
Offshore (SCR) Bemessungsleistung
Kurzschlussbeitrag nein bis zur Bemessungsleistung
Entkopplung Windpark — + +
offentliches Netz
Schwachlast min. Leistung ca. 10% der Be- uneingeschriankt

messungsleistung der HGU

(Liickbetrieb)

Schwarzstartfihigkeit nein ja
Inselnetzbetrieb nicht moglich moglich
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Thyristor-Technik IGBT-Technik
Phasenschieberbetrieb nicht moglich moglich
(Windflaute)
Sonstiges Keine Kommutierungsfehler

10.4 Spannungsebene und Blindleistungskompensation

Bei ndherer Betrachtung der zu iibertragenden Leistungen und der thermischen Grenzleistun-
gen bei einer Ubertragungsspannung von 150 kV bzw. 220 kV wird schnell deutlich, mit wel-
chen Ubertragungsspannungen bei Einsatz der Hochspannungsdrehstromiibertragung
(HVAC) gearbeitet werden sollte — siche Tabelle 10-9.

Zur Blindleistungskompensation sind auf See- und an Land positionierte Kompensationsdros-
seln vorzusehen, um die von den Kabeln erzeugte Blindleistung je nach iibertragener Wirk-
leistung und die geforderte Blindleistungsabgabe zur Spannungsstiitzung bereitzustellen
Grundlage fiir die Lastflussberechnungen fiir OWP’s im Bereich der Nordsee und der Ostsee
sind unterschiedliche Erzeugerleistungen des Windparks zwischen 0 und 100% der Nennleis-
tung und die nach Transmission-Code geltenden Anforderungen an die Blindleistungsbereit-
stellung entsprechend Abbildung 10-4.

Aus umweltpolitischen und auch aus technisch-wirtschaftlichen Griinden erscheint es sinn-
voll, die Seekabelanbindungen von OWP’s zu Gemeinschaftstrassen und eventuell auch zu
Gemeinschaftssystemen zu biindeln.
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Tabelle 10-9: Vorschlag fiir Ubertragungsspannung und Systemanzahl

Windpark Leistung Nennspannung Anzahl der Systeme
in MW in kV

Nordsee

OWP-A 240 150 3

OWP-B 400 150 2

OWP-C 500 220 2

OWP-D 750 220 3

OWP-E 60 150 1

OWP-F 240 150 2

OWP-G 252 150 1

OWP-H**! 1378 220 - 400 6 + 1xGIL + IxFL

OWP-I 610 220 2

OWP-J*¥ 3270 220 - 400 15 + 2xGIL + 4xFL

OWP-K**) 3200 220 - 400 15 + 2xGIL + 2xFL

OWP-L** 3200 220 - 400 15 + 2xGIL + 2xFL

OWP-M** 4540 220 - 400 21 + 2xGIL + 2xFL

Windpark Leistung Nennspannung Anzahl der Systeme
in MW in kV

Ostsee

OWP-H 51 150 17

OWP-I 175 150 1

OWP-J 385 150 2

OWP-K 400 150 2

OWP-L 400 150 2

OWP-M 300 150 2

) in OWP-J enthalten

*#) Kombinationen aus Seekabel auf eine kiistennahe Plattform mit Anlandung iiber GIL und

Weiterleitung mit Drehstrom-Freileitung (FL)
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Abbildung 10-4: Grundanforderungen an die netzseitige Blindleistungsbereitstellung
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Auf den Einsatz von SVC’s wurde mit Ausnahme des gemeinsamen Anschlusses der Nord-
see-Windparks H und J-M sowie der Ostsee-Windparks H und J zunéchst verzichtet.

Generell muss festgestellt werden, dass fest installierte bzw. iiber Leistungsschalter zu- und
abschaltbare Blindleistungskompensation (Ladestromspulen) im wesentlichen dazu da ist, je
nach Belastung die Ladeleistung der Kabelstrecken zu kompensieren. Die Ladestromspulen
sind nicht dazu geeignet, den Leistungsfaktor am Netzanschlusspunkt entsprechend den Netz-
anschlussregeln einzustellen. Ebenso gilt, dass regelbare Blindleistung von den einzelnen
Windgeneratoren nicht sinnvoll iiber lange Seekabelstrecken transportiert werden kann. Daher
ist bei langen Off-shore Anbindungen die Blindleistungs-Regelung der WEA nicht ausschlag-
gebend fiir die Einstellung des geforderten Leistungsfaktors am Netzanschlusspunkt. Wenn
die Netzbetreiber eine stetige Regelung der Blindleistung am Netzanschlusspunkt fordern, o-
der die Ladestromspulen durch die windbedingten Anderungen der Einspeiseleistungen zu
hohe Schalthdufigkeit aufweisen, ist der Einsatz von SVC’s oder STATCOM’s unumgang-
lich.

Das wird in den meisten Féllen notwendig sein, da sich die Einspeiseleistung der Windparks
d