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Kurzzusammenfassung
Diese Arbeit beschaftigt sich mit der Untersuchung und Entwicklung eines OPEX-Mo-
dells fiir zuklnftige Offshore-Windparks im Gigawattbereich. Durch das Modell wird ein
Kostenvergleich zwischen Zwei- und Dreiblattwindenergieanlagen und folglich eine

Quantifizierung fir die jeweiligen Einsparpotentiale moglich.
Martin Kowollik

Title of the paper
Development of an OPEX model of future offshore wind farms in the gigawatt range

Keywords
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Abstract
This master thesis deals with the investigation and development of an OPEX model for
future offshore wind farms in the gigawatt range. The model enables a cost comparison
between two- and three-blade wind turbines and consequently a quantification of the

respective saving potentials.
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Formelzeichenverzeichnis und Abkurzungen

Formelzeichen Einheit Beschreibung
LCoE [€/kWh] Levelized Cost of Energy (Stromgestehungskosten)
I, [€] Investitionsausgaben abziiglich der Erlése
A; [€] Nicht-diskontierte jahrliche Betriebskosten
WACC (2) [-] Weighted Average Cost of Capital (realer kalkulatori-
scher Zinssatz)
M, [kwWh/a] Menge an erzeugtem Strom im betrachteten Jahr
EPpet [kWh/a] Jahrliche Nettoenergieproduktion
t [a] Jahr der jeweiligen Nutzungsperiode
EK [€] Eigenkapital
kpx [] Verzinsungsfaktor der Eigenkapitalgeber
FK [€] Fremdkapital
krx [-] Verzinsungsfaktor der Fremdkapitalgeber
ANF [-] Annuitatenfaktor
Ar [-] Technische Verfugbarkeit A
C; €] Kosten der hochskalierten Anlage fur jede einzelne

Komponente bis auf den Generator und den Regler

C, €] Kosten des Generators fiur die hochskalierte Anlage
Cq €] Kosten des Reglers fiir die hochskalierte Anlage
Cr [€] Kosten der jeweiligen Anlagenkomponenten der An-

lage mit dem zu skalierenden Rotordurchmesser

D [m] Rotordurchmesser der hochskalierten Anlage

fwp [Fehler/a] Fehler fur alle Anlagen pro Jahr

fwEa [Feh- Fehler pro Anlage pro Jahr
ler/WEA/a]

Nwea [WEA] Anzahl der Windenergieanlagen im Park

NTech,Fehler [Techni- Anzahl der Techniker pro Fehler
ker/Fehler]
Nrechwp [Techniker/a] Anzahl der Techniker pro Jahr fir den Windpark

tRep,Fehler [h/Fehler] Reparaturzeit pro Fehler
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trepwp [h/a] Reparaturzeit fur alle Anlagen pro Jahr
CTechniker,Stunde [€/h] Stundensatz eines Technikers
Krochniker [€/a] Technikerkosten fiir alle Techniker pro Jahr
Kyaterial [€/a] Materialkosten fur alle Anlagen pro Jahr
CRep,Fehler [€/Fehler] Reparaturkosten pro Fehler
Krota) Rept. [€/a] Transportkosten fir die Kategorie ,Major Replace-

ment“ fur onshore und offshore

SHafen [km] Entfernung des Windparks zum Verladehafen
Vjack up [kn] Geschwindigkeit des Jack-Up-Schiffs
Kjack up [€/h] Stundensatz des Jack-Up-Schiffs
fwp,Maj Repl. [Fehler/a]  Anzahl der Fehler fir alle Anlagen pro Jahr fur die Ka-

tegorie ,Major Replacement®

TMajRepair—on. [€/a] Transportkosten onshore fir die Kategorie ,Major Re-
pair®
fwp majRepair [Fehler/a] ~ Anzahl der Fehler fir alle Anlagen pro Jahr fur die Ka-
tegorie ,Major Repair®
Very [kn] Geschwindigkeit des Personentransferschiffs
Kcery [€/h] Stundensatz des Personentransferschiffs
w [-] Anteil der Tage, die aufgrund gutem Wetter fir Arbei-
ten genutzt werden kénnen
VHeli [km/h] Geschwindigkeit des Helikopters
Kyeli [€/h] Stundensatz des Helikopters
TinRepair [€/a] Transportkosten onshore wie auch offshore fiir die

Kategorie ,Minor Repair*
fwp Min.Repair [Fehler/a]  Anzahl der Fehler fur alle Anlagen pro Jahr fur die Ka-
tegorie ,Minor Repair®
SHafen+Uber+Platt [km] Distanz zum Verladehafen oder zum Ubernachtungs-
schiff bzw. Hotelplattform, was wiederum von der

Wartungsstrategie abhangt

K aa; repair—ofs [€/a] Transportkosten offshore fur die Kategorie ,Major Re-
pair®
SUber+Platt [km] Distanz des Windparks zum Ubernachtungsschiff

bzw. der Hotelplattform.
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Kybernachtung [€/a] Jahrliche Mietkosten fur das Ubernachtungsschiff
Clbernachtung [€/d] Tagliche Mietkosten des Ubernachtungsschiffs
twetter [d/a]] Nutzbare Tage im Jahr aufgrund des Wetters
Kgesamtkorrektiv [€/a] Gesamtwartungskosten fir die korrektive Instandhal-

tung (sofort)

KGesamt korrektiv+praventiv [€/a] Gesamtwartungskosten fur die korrektive Instandhal-
tung (sofort) und préaventive Instandhaltung (voraus-
bestimmt + zustandsorientiert)

P, [-] Wahrscheinlichkeit, dass ein Fehler mittels CMS vor-
hergesagt werden kann

A [Fehler/a] Fehlerrate fir die jeweilige Anlagenkomponente j
Kkorrektiv, [€/Fehler] Kostenanteile fUr die korrektive Instandhaltung (so-
fort) der jeweiligen Anlagenkomponenten j
Kpriventiv, [€/Fehler] Kostenanteile fir die praventive Instandhaltung (vo-
rausbestimmt + zustandsorientiert) der jeweiligen An-
lagenkomponenten |
Kgesamt,praventiv [€/a] Anteil der Gesamtkosten der praventiven Instandhal-
tung (vorausbestimmt) pro Jahr
Kpacht [€/a] Jahrliche Pachtgebuhren an das BSH
Kyersicherung [€/a] Jahrliche Versicherungskosten
Kyetz [€/a] Jahrliche Netzgebiihren
Kertragsvertust [€/a] Kosten aufgrund von Stillstandszeiten durch Repara-
turen
B [-] Prozentuale Anteil der Betriebsfiihrungskosten an
den OPEX
Cvergiitung [€/kWh] Vergutung fur den eingespeisten Strom
OPEX; [€/4] OPEX fur das jeweilige Betriebsjahr j
i [] Inflation
Ce [-] Einmaliger Erhéhungsfaktor ¢, nach Ablauf des Voll-
wartungsvertrags fur das bestimmte Jahr
OPEXyw acc,j [€/4] OPEX unter Bertcksichtigung der WACC fur das je-
weilige Jahr |
trenier [h/Fehler] Zeit bis zum Fehler der Beschichtung

Rintensitit [mm/h] Regenintensitat
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D
H Intensitat
f Erosion
DZweiblatt
DDreiblatt
f Flache
f Chord

f Lange

Abklrzung
WEA
OPEX
LCoE

CAPEX
WACC

O&M
RCM

TPM

RBM
MTBF
MTTR
MTTF

CTVv
AWZ

BSH
SOwW

[mm]
[Fehler/a]
[h/a]

[-]
[Fehler/a]
[Fehler/a]
[-]

[-]

[-]

Aufsummierter Regen bis zum Schaden
Schaden

Haufigkeit der Regenintensitét
Erosionsfaktor fur den erhdhten Schaden
Schaden der Zweiblattanlage

Schaden der Dreiblattanlage
Flachenfaktor

Chordfaktor

Langenfaktor

Beschreibung
Windenergieanlage
Operational Expenditure (Betriebskosten)

Levelized Cost of Electricity (Stromgestehungskos-
ten)

Capital Expenditure (Kapitalkosten)

Weighted Average Cost of Capital (Gewichtete durch-
schnittliche Kapitalkosten)
Operation & Maintenance (Betrieb & Wartung)

Reliability Centered Maintenance (Zuverlassigkeits-
orientierte Wartung)

Total Productive Maintenance (Total produktive War-
tung)

Risk Based Maintenance (Risikobasierte Wartung)
Mean Time Between Failures (Zeit zwischen Fehlern)
Mean Time To Repair (Zeit zur Reparatur)

Mean Time To Failure (Zeit bis zum Fehler)

Crew Transfer Vessel (Personentransferschiff)
Ausschlief3liche Wirtschaftszone

Bundesamt fur Seeschifffahrt und Hydrographie
Stiftung OFFSHORE-WINDENERGIE
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THE
DECC

BoP
CMS

ADC

The Crown Estate (Krongut)

Department of Energy and Climate Change (Depart-
ment fUr Energie und Klimawandel)

Balance of Plant (Standortbezogene Nebenkosten)
Condition Monitoring System (Zustandsiberwa-
chungssystem)

Actuator Duty Cycle (Betatigungszyklus des Stellan-
triebs)
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1. Einleitung

Der Bereich der Offshore-Windenergie spielt eine immer wichtigere Rolle fur die Energiewende
und den Umbau des Energiesystems in Deutschland. Die deutsche Stromversorgung soll bis
zum Jahr 2050 zu 80 Prozent aus erneuerbaren Energien gedeckt sein. Mittels dieser Um-
baustrategie soll der Ausstieg aus der konventionellen Energie hin zur erneuerbaren Energie
ermaoglicht werden [1].

Ein wichtiger Bestandteil der Energie- und Klimapolitik Deutschlands setzt sich aus der Offs-
hore-Windenergie zusammen, welche Ende des Jahres 2020 aus einer verbauten Anlagen-
leistung von 7.770 MW bestand und zum Jahr 2030 aus 20.000 MW an Windenergieleistung

in deutschen Gewassern bestehen soll [2].

Durch den Anwendungswechsel von Windenergieanlagen (WEA) von On- zu Offshore-Gebie-
ten entstehen neue Anforderungen und dadurch gegebenenfalls neue Potentiale, welche be-
rcksichtigt werden sollen und vor allem Zweiblattanlagen interessant machen. Onshore als
auch offshore sind Dreiblattanlagen der Standard. Vor allem onshore bieten die Dreiblattanla-
gen den Vorteil, dass diese optisch ruhiger und angenehmer zu beobachten sind. Auf3erdem
sind sie noch leiser als Zweiblattanlagen und weisen weniger schadliche Dynamiken auf. Die
genannten Nachteile der Zweiblattanlage wirken sich jedoch offshore schwécher aus, weshalb
ein detaillierter Vergleich von zwei- und dreiblattrigen Anlagen fiir den Offshore-Bereich sinn-
voll erscheint, da zweiblattrige Anlagen Vorteile in der Logistik und Montage aufweisen und

somit Kosten eingespart werden kdnnten [3].

Ein weiterer wichtiger Aspekt fur die Untersuchung von zwei- und dreiblattrigen Anlagen im
Offshore-Bereich betrifft die Wartung bzw. die Betriebskosten, welche auch unter dem Begriff
,2Operational Expenditure” (OPEX) zusammengefasst werden. Auf den ersten Blick scheinen
die OPEX fur Zweiblattanlagen niedriger zu sein als fur Dreiblattanlagen, da ein Blatt, ein Pit-
chsystem und ein Nabenanschluss weniger gewartet werden muss. Jedoch ist es notwendig
alle Faktoren fur die Zweiblattanlage zu berticksichtigen, um eine genauere Aussage uber den
Kostenvergleich der OPEX treffen zu kdnnen. Diese Faktoren sind die Erosion, eine hohere
Belastung der Pitchsysteme, die Lange der Blatter, das Gewicht der Blatter, das Gewicht der

Pitchsysteme und der Kostenfaktor fir den Generator.
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Im Rahmen des Forschungsprojekts ,X-Rotor — Zweiblatt* an der HAW Hamburg in Koopera-
tion mit Siemens Gamesa Renewable Energies beschétftigt sich diese Arbeit mit der Untersu-
chung, Entwicklung und Anwendung eines OPEX-Modells fur Offshore-Windparks im Giga-
wattbereich.

Die Arbeit ist so aufgebaut, dass zuerst allgemeine Grundlagen bzw. Themen behandelt wer-
den wie grundlegende wirtschaftliche Begriffe, Offshore-Windenergie, Zweiblatt-Dreiblatt-Ver-
gleich, Betrieb/Instandhaltung und Betriebskosten. AnschlieRend wird eine Ubersicht zu bis-
herigen Kostenuntersuchungen von Offshore-Windparks gegeben, wobei auf einigen Studien
aufgebaut wird, und andere noch vollstandigkeitshalber erwéhnt werden, falls der Leser sich
noch mehr in diesem Themenbereich einlesen méchte. Es werden zusatzlich prozentuale Kos-
tenverteilungen aus verschiedenen Quellen untersucht und zusammengefasst, welche zur
Uberprifung der eigenen Ergebnisse dienen. Im Anschluss werden vorhandene OpenSource-
Kostenmodelle aus dem Internet als auch zwei Kostenmodelle der HAW Hamburg betrachtet,
um deren Stéarken als auch Schwachen zu analysieren und die positiven Aspekte dann im
eigenen Kostenmodell einflielBen zu lassen. Hiernach wird ein eigenes Kostenmodell ausge-
arbeitet, welches den Schwerpunkt auf die OPEX legt und einen Kostenvergleich zwischen
Zwei- und Dreiblattanlagen durchftihrt. Zuletzt folgt die Zusammenfassung der Ergebnisse und

ein Ausblick.

Das Ziel dieser Ausarbeitung ist es einen OPEX-Kostenvergleich zwischen Zwei- und Drei-
blattanlagen zu ermdglichen, wodurch eine Quantifizierung der denkbaren Einsparpotentiale
erfolgen soll. Jedoch ist zu bemerken, dass in Abhangigkeit der vorhandenen Datengrundlage

Schwierigkeiten bei der Quantifizierung auftreten konnen.
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2. Allgemeine Grundlagen

Die Behandlung der theoretischen Grundlagen ist eine wichtige Voraussetzung, um spater
Begrifflichkeiten bisheriger Kostenuntersuchungen beziglich Offshore-Windparks zu verste-
hen und darauf aufbauend vorhandene Kostenmodelle besser zu deuten, wodurch die Ausar-
beitung eines erweiterten Kostenmodells ermdglicht werden soll. Deswegen wird in diesem
Kapitel auf grundlegende wirtschaftliche Begriffe, Betriebskosten, Betrieb- und Instandhaltung,
Offshore-Windenergie, Kostenbetrachtungen zu Offshore-Windparks und auf den Zweiblatt-
Dreiblatt-Vergleich eingegangen.

2.1 Grundlegende wirtschaftliche Begriffe

In diesem Unterkapitel wird eine grobe Aufschliisselung der Kosten eines Offshore-Windparks
gegeben, wobei die Begriffe Lebenszykluskosten, Stromgestehungskosten und Betriebskos-

ten naher definiert werden.

2.1.1 Projektlebenszykluskosten

Die sogenannten Projektlebenszykluskosten enthalten alle Kosten eines Projektes tber die
gesamte Lebensdauer. Diese umfasst die Kosten der Planung, Entwicklung, Beschaffung,
Herstellung, Inbetriebnahme, Wartung, Instandhaltung, Rickbau, Betrieb und Personal des
Projektes. Von grof3ter Wichtigkeit ist eine detaillierte Betrachtung aller vorhandenen Kosten
sowie die Berechnung der Projektlebenszykluskosten. Hierdurch soll die Wirtschaftlichkeit ei-
nes Projektes vorhergesagt und ein Vergleich zu anderen Projekten erméglicht werden, um
die bestmdogliche Investition hervorzuheben. Das Interesse an einem Offshore-Windparkpro-
jekt wird hauptsachlich Gber die Hohe der Stromgestehungskosten geweckt. In den Stromge-

stehungskosten sind auch die Projektlebenszykluskosten enthalten [4].

2.1.2 Stromgestehungskosten

Die Stromgestehungskosten sind die Kosten, die rechnerisch betrachtet zur Erzeugung einer
Kilowattstunde Strom notwendig sind. Im Allgemeinen enthalten die Stromgestehungskosten
von fossilen Kraftwerken Kapital-, Betriebs-, Brennstoffkosten als auch Kosten fur C0,-Zertifi-
kate. Die Kosten fir CO,-Zertifikate als auch Brennstoffkosten entfallen im Windenergiebe-
reich. Um einen Vergleich und eine Bewertung der Stromgestehungskosten von verschiede-
nen Erzeugungsstrukturen zu ermdéglichen, wird die bekannte und international angewandte

Methode der Levelized Cost of Electricity (LCoE) verwendet. Bei dem genannten Verfahren
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werden die anfanglichen Investitionskosten, alle anfallenden Kosten tber der gesamten Le-
bensdauer und die jahrliche Menge an produziertem Strom betrachtet. Zur besseren Erfas-
sung der realen Kosten wird die allgemeine Formel fir die Stromgestehungskosten herange-
zogen [4]:

A

n t

IO + Zt=1 (1 + Z)t
n Mel
t=1(1 + z)t

LCoE =

2.1)

Diese enthalt die Investitionsausgaben abzuglich der Erlése nach Laufzeitende I, die nicht-
diskontierten jahrlichen Betriebskosten in der jeweiligen Wéhrung A;, den realen kalkulatori-
schen Zinssatz z, die Menge an erzeugtem Strom im betrachteten Jahr M,; in kWh/a, das Jahr
der jeweiligen Nutzungsperiode t und die wirtschaftliche Dauer der Nutzung in Jahren n. Mit-
tels der Abzinsung aller Ausgaben bzw. Kosten und der erzeugten Menge an Strom uber die
Nutzungsdauer auf den gleichen Bezugspunkt kann die Vergleichbarkeit der Stromgeste-
hungskosten garantiert werden [5].

Die eben genannten jahrlichen Betriebsgesamtkosten A; setzen sich aus fixen und variablen
Kostenanteilen fir Reparaturen, Instandhaltung, Wartung und Betrieb zusammen und kdnnen
auch in allgemeine Betriebskosten bzw. OPEX und allgemeine Investitionskosten bzw. Capital
Expenditures (CAPEX) aufgeteilt werden. Der reale kalkulatorische Zinssatz z ist auch unter
der Bezeichnung Weighted Average Cost of Capital (WACC), Kapitalkostensatz oder als Bar-
wertsatz bekannt. WACC beschreibt die gewichteten Kapitalkosten durch einen Diskontie-
rungsfaktor, der sich aus dem gewichteten Mittel von Eigenkapital- und Fremdkapitalkosten
zusammensetzt und EPy,; beschreibt die jahrliche Nettoenergieproduktion. Somit kann die

Gleichung (2.1) auch wie folgt formuliert werden [4] [5]:

OPEX
lo+ Xiss Ty wace)t
n __ EPyer
t=1(1 + WACC)?

LCoE =

(2.2)

Zur Berechnung der Mindestrendite fur kapitalintensive Offshore-Windenergieprojekte wird der
Kapitalkostensatz bzw. WACC von vielen Unternehmen verwendet. Dieser beschreibt den
Wert zukinftiger Zahlungen in der Gegenwart und wird durch Diskontierung (Abzinsung) der
zukunftigen Zahlungen und anschlielender Summation bestimmt. WACC kdnnen mit der fol-

genden Gleichung (2.3) bestimmt werden:

(EK " kEK) + (FK " kFK) (23)

WACC = EK + FK
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Die WACC koénnen berechnet werden durch das Eigenkapital in der jeweiligen Wéahrung EK,
das Fremdkapital in der entsprechenden Wéahrung FK, dem Verzinsungsfaktor der Eigenkapi-
talgeber kg, und dem Verzinsungsfaktor der Fremdkapitalgeber k. Es besteht die Méglich-
keit, den WACC ohne Inflation (nominal) und mit Inflation (real) zu berlcksichtigen. Es wird
eine Inflationsrate von 2% angenommen. Fir die Offshore-Windenergieanlagen erhalt man
einen nominalen Kapitalkostensatz von 9,8% und einen realen Kapitalkostensatz von 7,7%,
wenn angenommen wird, dass fur den Eigenkapitalanteil 40%, fur die Rendite 14% und fur
den Fremdkapitalzins 7% qilt [4].

Zu erwéhnen ist, dass die Stromgestehungskosten als ein Vergleichswerkzeug auf Kostenba-
sis dienen, aber nicht fiir die Berechnung der H6he von Einspeisetarifen dienen. Dafur miissen
weitere Faktoren hinzugezogen werden. Deswegen ist es nochmal wichtig zu betonen, dass
das Verfahren zur Berechnung der Stromgestehungskosten eine Abstraktion darstellt, mit dem
Zweck, diverse Erzeugungsstrukturen zu vergleichen. Das Verfahren dient nicht zur Ermittlung
der Wirtschaftlichkeit einer einzelnen Anlage, denn dafur ist eine Finanzierungsrechnung mit

allen Einnahmen als auch Ausgaben unter Beriicksichtigung eines Cashflow-Modells notwen-
dig [5].

Eine weitere Methode zur Berechnung der Stromgestehungskosten ist die Annuitatenme-
thode, welche eine Vereinfachung der Kapitalwertmethode ist und in zwei Varianten auftritt.
Einerseits kann durch Bildung des Quotienten der jahrlichen Investitions- und Betriebskosten

und des durchschnittlichen Stromertrags die Stromgestehungskosten ermittelt werden:

A
n t .
LCOE = o 2oy 0 AV (2.4)
?zl Mel .
n
Dabei lasst sich der Annuitatenfaktor folgendermafen beschreiben:
z-(1+2)¢ (2.5)

ANF; , = ————
P 1+t -1

Die zweite Variante der Annuitdtenmethode ist noch einfacher ausgefiihrt, da dort angenom-

men wird, dass die jahrliche produzierte Menge an Strom sowie die jahrlichen Betriebskosten

Uber den gesamten Zeitraum konstant sind:

(I, - ANF) + A (2.6)

LCoE =
° M
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Bei der Annuitatenmethode ist der Vorteil, dass der Rechenaufwand geringer ist, dafir je nach
vorhandenen Eingangsparametern starke Abweichungen bezlglich der Kapitalwertmethode
entstehen kénnen. Die Realitat wird besser durch die Kapitalwertmethode abgebildet, weshalb
alle kommenden Berechnungen auch mit diesem Verfahren durchgefiihrt werden [5].

2.1.3 Betriebskosten

Betriebskosten lassen sich in zwei Gruppen aufteilen, die fixen und die variablen Kosten:

Abbildung 2-1: Aufteilung der Betriebskosten in fixe und variable Kosten [4]

Wie in Abbildung 2-1 zu sehen ist, beinhalten die fixen Betriebskosten Vertrage fir die Instand-
haltung und fir die Wartung. Auch die Versicherungen gehoéren zu dieser Kostengruppe. Zu-

satzlich gehéren die Kosten fiir die Verwaltung und Netzentgelte in diese Kategorie.

Die variablen Betriebskosten sind abhangig von der Anzahl der Volllaststunden bzw. dem
Windangebot. Je mehr die Anlange im Betrieb ist, desto héher wird auch der Verschleif3,
wodurch die O&M-MalRnahmen steigen. Auch die Kosten fir Betriebs- und Hilfsstoffe, Perso-
nalkosten, Kosten fir plétzliche Wartungs- und ReparaturmafRnahmen (welche nicht im Fest-
vertrag abgedeckt sind), Ersatzmaterial fir O&M-Malinahmen gehdren zu den variablen Be-

triebskosten.
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Die Angabe der Betriebskosten ist in verschiedenster Art und Weise mdglich. Der Bezug kann
auf die Stromgestehungskosten, den Gesamtinvestitionen, den Volllaststunden einer Wind-
energieanlage als auch auf die Menge an produziertem Strom erfolgen. Nach Schéatzung der
Windparkbetreiber betrégt der Anteil der Betriebskosten an den Stromgestehungskosten in
Grof3britannien und Danemark zwischen 17% bis 30% [4]. Es besteht des Weiteren eine Ab-
hangigkeit der Betriebskosten vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme, sodass bei alteren Wind-
energieanlagen aufgrund der &lteren Technik hohere Kosten durch eine vermehrte Instand-
haltung resultieren kdnnen und bei neueren Windenergieanlagen durch fortschrittlichere Tech-
nik die Wartung weniger intensiv sein kann und somit folglich geringere Kosten zu erwarten
sind [4].

2.2 Offshore-Windenergie Grundlagen

Die Offshore-Windenergie ist aufgrund starker und standiger Winde auf See eine interessante
Angelegenheit. Aufgrund héherer Volllaststunden kann der zu gewinnende Energieertrag dop-
pelt so hoch sein wie bei vergleichbaren Anlagen auf dem Land. Der Ausbau von Offshore-
Windenergieanlagen ist bspw. in Deutschland stark vorangegangen. So waren Ende 2019 eine
Anzahl von 1470 Offshore-Windenergieanlagen in 20 Offshore-Windparks mit insgesamt 7500
MW installierter Leistung am Netz verbaut. Mittels Offshore-Windenergie konnte in Deutsch-
land im Jahr 2019 Strom in der Hohe von 24 TWh erzeugt werden [6].

Unter besonderen Bedingungen arbeitet die deutsche Offshore-Windenergie, welche aus Na-
turschutzgriinden (Schutz des Wattenmeers) und optischen Griinden (Auswirkungen auf das
Landschaftsbild) Standorte weit vor der Kiste in bis zu 40 Metern Wassertiefe plant. Aufgrund
dessen liegen viele geeignete Flachen aulRerhalb der sogenannten 12-Seemeilen-Zone (ent-
spricht mindestens einer Entfernung von 22,2 km) und befinden sich in der ausschlie3lichen
Wirtschaftszone (AWZ), was in Abbildung 2-2 betrachtet werden kann. In dieser Zone sind die
technischen Anforderungen beziiglich des Fundaments, des Turmbaus, der Kabellegung, der
Logistik und dem O&M deutlich héher als unmittelbar vor der Kiste. Aufgrund standiger Um-
welteinwirkungen auf hoher See wie Stiirmen, Gezeiten und Salzwasser liegt ein starker Fokus

auf dem Betrieb von Offshore-Windenergieanlagen.
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Abbildung 2-2: Ausschlie3liche Wirtschaftszone fur den deutschen Raum [7]

Das Bundesamt flir Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) ist fur die Genehmigung der Stand-
orte von Offshore-Windenergieanlagen bzw. Windparks in der AWZ verantwortlich. Es werden
fur die Genehmigung die Folgen fur die Okosysteme, Fischerei, Schifffahrt und das Militar
geprift. Innerhalb der 12-Seemeilen-Zone sind die betroffenen bzw. angrenzenden Bundes-

lander verantwortlich.

Betreiber von Offshore-Windparks missen bei Anlagenausféallen von hohen Megawattanlagen
grolRe Verluste hinnehmen, vor allem dann, wenn sich aufgrund von Witterungsbedingungen
die Reparaturen verzogern. Aufgrund dessen sind sowohl zuverlassige Windenergieanlagen
als auch ausgeklugelte Wartungskonzepte notwendig. Eine Uberwachung der Anlagen aus
einer Leitwarte ist tGblich. Die Anlagen missen in bestimmten Abstdnden immer wieder sowohl
inspiziert als auch gewartet werden. So werden bspw. Fundamente, Rotorblatter oder Kabel-
anschlisse Uberprift. Nach Schatzung der Experten betragen die Kosten von Betrieb & War-
tung bis zu 25% des Offshore-Windparks. Weitere Hirden sind die Personal- und Ersatzteillo-
gistik. Vor allem bei starken Witterungsbedingungen sind Serviceteams starken Belastungen
ausgesetzt, was durch mehrstiindige An- und Abfahrten, Ubergange vom Schiff zur Windener-
gieanlage als auch langen Arbeitszeiten gekennzeichnet ist. Ein Transfer mittels Helikopter ist
auch moglich, was auch schneller ist, jedoch ist dies teurer und bei Nebel als auch starkem
Wind muss der Transfer verschoben werden [6].
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2.2.1 Grundungsstrukturen

In der Offshore-Windenergie werden die Griindungsstrukturen in feste und schwimmende Ar-
ten unterschieden. Bei den festen Arten werden Pfahle oder Schwerkrafttundamente verwen-
det. Die Pfahle werden in den Meeresboden gerammt und fixiert, wodurch die Griindungs-
struktur ihren Halt besitzt. Die Schwerkrafttundamente werden unmittelbar auf dem Meeres-
boden platziert. Bei den schwimmenden Arten kann die Struktur oberhalb oder unterhalb der
Meeresflache oder als Halbtaucher verwendet werden. Dabei wird die Struktur Gber Veranke-
rungselemente, welche im Meeresboden verankert sind, wie Seile oder Ketten, befestigt. In

Abbildung 2-3 ist eine schematische Ubersicht der typischen Arten zu sehen [4]:

I ' o
[IE] A ”
Schwerkraft- “

Tripile fundament Monopile

Abbildung 2-3: Schematische Darstellung der typischen Griindungsstrukturen [8]

Die Wahl eines geeigneten Grindungskonzeptes wird durch 6konomische, technische und
wirtschaftliche Faktoren bestimmt. Einige dieser Faktoren sind bspw. die Standortwahl, wir-
kende Lasten auf die Struktur wie auch Investitionskosten [4]. Die Grindungskonzepte, welche

der Abbildung 2-3 entnommen werden kdénnen, sind:

- Monopile (fest)

- Schwerkraftftundament (fest)
- Tripile (fest)

- Jacket (fest)

- Tripod (fest)

- Schwimmende Struktur

Der Trend neigt dazu, dass immer grof3ere Windenergieanlagen in Offshore-Projekten einge-
setzt werden, wobei die Projekte in immer gréReren Entfernungen zur Kuste und somit auch

ofter in grolReren Wassertiefen eingesetzt werden.
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Jeder Standort muss individuell untersucht und ein geeigneter Fundamenttyp muss gewahlt
werden. Grol3er Wert wird auf die Standfestigkeit des Fundaments tber der gesamten Lebens-
dauer gelegt. AuRerdem werden einfache und schnelle Produktionsablaufe wie auch eine ein-
fachere und leisere Installation gefordert, weshalb Monopiles als favorisierte Griindungsstruk-

tur herausstechen.

Zusatzlich kann festgehalten werden, dass die Grundungsstrukturen fur unterschiedliche
Standortbedingungen geeignet sind, sodass in kiistennahen bzw. flachen Gewéssern eher
Schwerkraftfundamente verwendet werden. Friiher wurden Monopiles in Tiefen bis zu 20 m
eingesetzt. Momentan werden diese auch in Tiefen Uber 30 m verbaut. Die gréf3te Entfernung
zur Kiste weisen Tripods und Tripiles auf mit einer durchschnittlichen Entfernung von 96 km.
Zu schwimmenden Strukturen kann gesagt werden, dass diese in sehr hohen Wassertiefen
agieren kdnnen wie bspw. der Windpark Hywind Scotland mit bis zu 800 m. Jedoch sind nur

wenige schwimmende Strukturen verbaut, da diese noch in der Erprobungsphase sind [9].

In Abbildung 2-4 ist ein Uberblick der verschiedenen Griindungsstrukturen mit deren Entfer-

nungen und Wassertiefen angegeben:

Kustenentfernung [km]
0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
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Abbildung 2-4: Verschiedene Grindungsstrukturen mit deren Entfernungen und Wassertiefen [10]
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2.2.2 Umweltbedingungen offshore

Die Einflisse durch die Umwelt auf Windenergieanlagen sind offshore besonders grol3. Dies
fangt schon in der Projektplanung an, da geographische Gegebenheiten wie die Wassertiefe
oder Entfernung vom Land sich bspw. stark auf die Auswahl des Fundaments, den Netzan-
schluss und auf den Betrieb und die Instandhaltung auswirken und somit die Kosten beeinflus-
sen. Die Windgeschwindigkeiten sind wesentlich héher als auf Land. AuRerdem liegt offshore

eine geringere Oberflachenrauheit vor, was eine niedrigere Turbulenz verursacht [11].

Die geringe Turbulenz wird jedoch bei groRen Offshore-Windparks durch die vorhandenen
Nachlaufturbulenzen verstarkt. Zusatzlich sind die Abschattungsverluste groRer als an Land,
da die Stromung sich aufgrund der geringeren Turbulenz weit hinter den Anlagen aufbaut,
weshalb die Abstande zwischen den einzelnen Windenergieanlagen grof3er als an Land ge-
wahlt werden missen, um einen identischen aerodynamischen Feldwirkungsgrad zu erreichen
[12].

In der folgenden Abbildung 2-5 ist eine Ubersicht der Umwelteinfliisse auf eine Offshore-Wind-
energieanlage bzw. einen Offshore-Windpark zu sehen:

Abbildung 2-5: Umwelteinflisse auf eine Offshore-Windenergieanlage [11]

Hydrodynamische Lasten wie Stromungen, Wellen wie auch Eis setzen der Anlage zu. Es
liegen offshore eine hohe Luftfeuchtigkeit und ein hoher Salzgehalt vor, welche die Gefahr von
Korrosion an Anlagen verstarkt [11]. AuRerdem ist die Belastung der Anlagenkomponenten
durch Bewuchs, Bakterien und Mikroorganismen zu beachten. Vor allem elektrische und elekt-
ronische Komponenten sind durch die salzhaltige Luft, Bewuchs, Bakterien und Mikroorganis-

men gefahrdet [10].
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Durch Stromungen kann der Boden unmittelbar in der Nahe des Fundaments abgetragen wer-
den, es wird dann von Auskolkung (engl. scouring) gesprochen. Dies ist nur einer der Griinde
fur das komplexere Verhalten des Fundaments auf hoher See. Auch die Beschaffung von Da-
ten der Bodenbeschaffenheit ist schwieriger als auf Land. Die genannten Einflisse verlangen
den Windenergieanlagen eine hohe Qualitat ab. AuRerdem ist das Thema Arbeitssicherheit
aufgrund der erschwerten Umgebungsbedingungen von hochster Wichtigkeit [11]. Eine wel-
tere, nicht zu vernachlassigende Belastung sind Kollisionen mit Eisschollen oder auch Schif-
fen. Die Kollisionen kdnnen gravierende Folgen haben, weshalb die Kollisionssicherheit einen
wichtigen Aspekt in der Projektplanung spielt. In keinem Fall darf es bei einer Kollision mit
einer Offshore-Windenergieanlage zu einer so starken Beschadigung kommen, dass Men-
schen und die Umwelt gefahrdet werden [4]. Auch die Beschaffenheit des Bodens auf hoher
See spielt eine wichtige Rolle bezuglich der Grindungsstruktur, da die Bodenfestigkeit das

Schwingungsverhalten der Windenergieanlage mitbestimmt.

Der direkte Bereich vor der Kiste bis zu einer Entfernung von 10 km zur See ist zu beachten,
da dort spezielle Windverhaltnisse vorliegen. Gemaf Untersuchungen wird davon ausgegan-
gen, dass in dem genannten Streckenbereich der Ubergang der Windeigenschaften vom Land
zur offenen See stattfindet, weshalb Windenergieanlagen unbedingt mindestens die genannte
Entfernung einhalten sollten, da sonst nicht das gesamte Potential des Offshore-Windes ge-
nutzt wird. Es wird von einer hoheren Energieausbeute von 30 bis 40% ausgegangen [12].
Eine weitere wichtige Erkenntnis bezlglich der Windverhaltnisse auf See im Vergleich zum
Land ist, dass die Windgeschwindigkeit schneller mit der H6he steigt aufgrund einer geringe-
ren Oberflachenrauhigkeit auf See. Es liegen eine durchschnittliche Rauhigkeitslange von
etwa 0,003 m und ein Hellmann-Exponent von 0,11 bis 0,12 vor, wodurch der Energieertrag
mit steigender Hohe geringer ausfallt als auf Land. Aufgrund dessen kdénnen die wirtschaftli-
chen Turmhohen geringer gewahlt werden (siehe Abbildung 2-6) [12].

Vbahe = 7 m/s b 80 m

Z = 50 mm
1 Offshore
/ “‘-:C.'_'_'_-:.__q__ Ve ™ 85 m/'s bei 60 m
e \f zp = 02 mm

& - ———— ll":"._ —————
ff/ ng/ Tu ‘

20 / Ohshae

=
=

Nabenhihe H m

T =
~eregy)

" v / |
2 .~ B 7
--.-—-.- ____ljl’%lﬂ____s__- T
L0 50 a0 0 80 a0
mittlere Jahreswindgeschwindigheit v, m/s

Abbildung 2-6: Hohenprofile onshore vs. offshore [12]
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2.3 Zweiblatt-Dreiblatt-Vergleich

Aus der Theorie ist bekannt, dass laut Betz der maximal mdgliche Leistungskoeffizient ¢, bei

0,59 liegt. Zweiblattanlagen besitzen bei gleicher Auslegung geringere Leistungskoeffizienten
als Dreiblattanlagen, was in Abbildung 2-7 betrachtet werden kann:

Abbildung 2-7: Leistungskoeffizienten von verschiedenen Rotortypen [12]

Wie in der Abbildung 2-7 zu sehen ist, besitzen Zweiblattrotoren typischerweise eine héhere
Schnelllaufzahl A als Dreiblattrotoren, bei dem das aerodynamische Optimum erreicht wird.
Aufgrund einer hoheren Schnelllaufzahl A kommt es zu einer starkeren Gerauschemmission.
Zusatzlich fuhrt eine grofRere Schnelllaufzahl A zu einem geringeren Drehmoment, wodurch
der Triebstrang entlastet wird und das Design vereinfacht werden kann. Es ist jedoch anzu-
merken, dass Zweiblattanlagen prinzipiell fiir dieselbe Schnelllaufzahl ausgelegt werden kon-

nen, indem die gesamte projizierte Rotorflache gleich gelassen wird.

Ein weiterer Aspekt der erwahnt werden sollte ist, dass aufgrund héherer Umlaufgeschwindig-
keiten eine hohere Erosion an der Vorderkante vorhanden ist, wodurch der Leistungskoeffi-
zient sinken kann, da das aerodynamische Profil im Laufe der Zeit beeinflusst wird und es
somit letztendlich zu Leistungseinbufen kommen kann. Dies fuhrt wiederum zu héheren Kos-
ten aufgrund von Ertragsverlusten und/oder Wartung. Mittels spezieller Beschichtungen kann

dem Problem entgegen gewirkt werden [13].
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Typischerweise erfahren Windenergieanlagen starke Ermidungslasten bedingt durch Trég-
heit, Aerodynamik und Gravitation (siehe Abbildung 2-8). Vor allem bei Zweiblattanlagen spielt
die Dynamik eine wichtige Rolle. Der vorhandene Hohenwindgradient zusammen mit dem
Turmvorstau wirkt sich stérker bei zweiblattrigen Anlagen aus, da bei dreiblattrigen Anlagen
aufgrund der Geometrie die Lasten gleichmaliiger verteilt sind, da diese vom Verhalten eher
einer Scheibe ahneln.

Bei Zweiblattanlagen liegt ein schwankendes Tréagheitsmoment um die Turmachse vor,
wodurch bei Windrichtungsnachfihrung ein Einfluss auf den Rotor resultiert. Auch hier verhalt
sich die dreiblattrige Anlage eher wie eine Scheibe und besitzt ein konstantes Tragheitsmo-
ment. Zweiblattanlagen reagieren starker auf Schraganstromungen aufgrund ihrer Symmetrie
[3]. Zu erwahnen ist, dass es mittlerweile auch zahlreiche passive und aktive Méglichkeiten

gibt, um gegen diese Dynamiken anzukommen.

Wind shear Changing mass Yaw misalignment
of inertia

Abbildung 2-8: Belastung durch H6henwindgradient, wechselndem Tragheitsmoment und Schraganstrémung [13]

Neueste Anlagen mit zwei Blattern werden momentan in China verbaut und besitzen ein er-
heblich geringeres Turmkopfgewicht als dreiblattrige Anlagen, welches bis zu 30% geringer
sein kann. Ein Grund liegt darin, dass eine stark integrierte und leichte Triebstrangkonzeption
vorliegt. Auch die damaligen Zweiblattanlagen hatten eine geringere spezifische Turmkopf-
masse als die Dreiblattanlagen von 20 bis zu 25%. Es ist davon auszugehen, dass die Kosten

der Komponenten sich um die gleiche Grolienordnung reduzieren lassen [12].

In der Windindustrie, sei es offshore oder onshore, sind dreiblattrige Windenergieanlagen der
Standard. Anlagen mit drei Blattern bieten onshore bspw. den Vorteil, dass diese fir die Be-
volkerung optisch angenehmer zu betrachten sind, da die Rotationen deutlich kontrollierter

und harmonischer aussehen.
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AulBerdem sind Anlagen mit drei Blattern leiser als Anlagen mit zwei Blattern. Die Dynamik
von dreiblattrigen Anlagen ist tbersichtlicher bzw. angenehmer zu handhaben als bei zwei-
blattrigen Anlagen. Alle eben genannten Nachteile der zweiblattrigen Anlage, vor allem die
optische und akustische Wahrnehmung bei der Bevélkerung als auch die dynamischen Nach-
teile haben zum heutigen Standard geftihrt. Jedoch sind die Nachteile wie die Optik und Akus-
tik fir den Offshore-Bereich nicht mehr relevant. Die Dynamiken sind offshore durch geringere
Turbulenzen und einen kleineren Hellmann-Exponent (0,14 statt 0,2) weniger verheerend.

Hinzu kommen moderne Mdglichkeiten bei der Auslegung von aktiven und passiven Lastun-
terdriickungsmethoden. Des Weiteren erscheint eine Untersuchung von zwei- und dreiblattri-
gen Anlagen im Vergleich fiir den Offshore-Bereich sinnvoll, da zweiblattrige Anlagen Vorteile
in der Herstellung, Logistik, Wartung, Montage und Entsorgung aufweisen und somit Kosten
eingespart werden konnten. Dennoch ist die Belastung von zweiblattrigen Anlagen meist ho-
her, was wiederum zu hoéheren (Anlagen-)Kosten fihren kann. Konstruktive oder regelungs-
technische MalRnahmen sind zur Minimierung der Belastungen erforderlich. Dies muss in der
Betrachtung den positiven Aspekten wie der Logistik, Wartung und Montage gegentiber ge-

stellt werden [3].

2.4 Betrieb und Instandhaltung (Operation & Maintenance)

Der Betrieb und die Instandhaltung von Anlagen sind unter dem Fachbegriff Operation & Main-
tenance (O&M) bekannt. Dabei wird die Instandhaltung gemaf der DIN 31051 beschrieben
als die Kombination aller technischen und administrativen Managementmal3nahmen wéhrend
des Projektlebenszyklus eines Objekts bzw. einer Anlage, die fur den Erhalt oder der Wieder-

herstellung ihres funktionsfahigen Zustands dienen [14].

Die O&M-Phase eines Offshore-Windparks betragt tblicherweise 20-25 Jahre und kann im
Projektlebenszyklus des Windparks wie folgt eingeordnet werden (siehe Abbildung 2-9):

Abbildung 2-9: Projektlebenszyklus eines Offshore-Windparks (in Anlehnung an [15])
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2.4.1 Unterteilung der Instandhaltung gemal3 DIN 31051 & DIN EN 13306

Es kann eine Unterteilung der Instandhaltung gemaf3 Abbildung 2-10 erfolgen:

Abbildung 2-10: Unterteilung der Instandhaltung in die Grundmafinahmen [14]

Wie in der Abbildung 2-10 zu sehen ist, kann die Instandhaltung in die Grundmafinahmen
Wartung, Inspektion, Instandsetzung und Verbesserung unterteilt werden. Unter Wartung ver-
steht man die MalRnahmen, welche zur Verzégerung des Abbaus des vorhandenen Abnut-
zungsvorrats (Vorrat der méglichen Funktionserfiillungen unter festgelegten Bedingungen) ge-

troffen werden. Die Wartung kann folgende MalRhahmen enthalten [14]:

- Auftrag, Dokumentation des Auftrags und Analyse des Inhalts des Auftrags

- Wartungsplan, der auf die spezifischen Bedrfnisse des Betriebes oder der Anlage ab-
gestimmt ist und verbindlich hierfir gilt. Dieser enthalt auch Angaben Uber den Ort,
Termine, MalRnahmen und weitere zu beachtende Merkmale.

- Durchfiihrungsvorbereitung

- Praventive MaBnahmen zum Schutz wie Arbeitsplatzausristung, Schutz- und Sicher-
heitseinrichtungen

- Durchfuhrung, Funktionsprufung und Rickmeldung

Die Inspektion beschreibt eine Prifung auf Konformitat der wesentlichen Eigenschaften eines
Objekts bzw. einer Anlage durch Messung, Funktionsprifung oder Beobachtung. Sie kann
folgende Punkte enthalten [14]:

- Auftrag, Dokumentation des Auftrags und Analyse des Inhalts des Auftrags

- Plan zur Feststellung des Ist-Zustandes, der auf die spezifischen Bedurfnisse des Be-
triebes oder der Anlage abgestimmt ist und verbindlich hierfir gilt. Dieser enthalt auch
Angaben tber den Ort, Termin, Methode, Gerat und weitere zu beachtende Merkmale.

- Durchfiihrungsvorbereitung

- Praventive MaBnahmen zum Schutz wie Arbeitsplatzausristung, Schutz- und Sicher-
heitseinrichtungen

- Das Prifen der VorbereitungsmafRnahmen inklusive der Freigabe zur Durchfihrung
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- Durchfuhrung (Uberwiegend quantitative Ermittlung bestimmter Hauptwerte)

- Ergebnisauswertung zur Beurteilung des Ist-Zustandes und anschlie3ende Analyse

- Aufzeigen alternativer Losungen unter Bertuicksichtigung bestimmter Forderungen wie
bspw. betrieblicher und aul3erbetrieblicher Forderungen

- Entscheidung fur eine MaRnahme und Ruckmeldung

Unter Instandsetzung ist die kdrperliche Malinahme zu verstehen, die zur Wiederherstellung
der Funktion eines fehlerhaften Objektes bzw. einer Anlage ndétig ist. Folgende MalRnahmen

sind darin enthalten [14]:

- Auftrag, Dokumentation des Auftrags und Analyse des Inhalts des Auftrags

- Durchfuihrungsvorbereitung fur die Berechnung, Terminplanung, Abstimmung und Be-
reitstellung von Material, Mitteln und Personal

- Praventive MaBhahmen zum Schutz wie Arbeitsplatzausriistung, Schutz- und Sicher-
heitseinrichtungen

- Das Prifen der VorbereitungsmafRnahmen inklusive der Freigabe zur Durchflihrung

- Durchfuihrung, anschlieende Funktionsprifung und Abnahme

- Fertigmeldung wie die dazugehdrige Auswertung mit Dokumentation, Kostenaufstel-
lung und Anzeige von Verbesserungsmoglichkeiten

- Rickmeldung

Die letzte GrundmaRRnahme ist die Verbesserung bzw. die Verbesserung der Funktionssicher-
heit. Darunter ist die Kombination aus allen technischen, administrativen und Management-
maflnahmen zur Erhéhung der Zuverlassigkeit, Instandhaltbarkeit und Sicherheit eines Ob-
jekts bzw. Anlage zu verstehen, ohne dabei die urspringliche Funktion zu verandern [14].

Die Instandhaltung kann noch auf eine andere Art und Weise unterteilt werden, und zwar in
die praventive Instandhaltung und in die korrektive Instandhaltung gemaf DIN EN 13306 [16].
Die praventive Instandhaltung erfolgt schon vor dem Ausfall der Anlage bzw. einiger Kompo-
nenten der Anlage, wobei die praventive Instandhaltung nochmal in zwei Gruppen aufgeteilt
werden kann. Anlagen mit Zustandstberwachung werden zustandsorientiert instand gehalten
und Anlagen ohne Zustandstiberwachung werden vorausbestimmt instand gehalten. Dies

kann in Abbildung 2-11 betrachtet werden:
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Abbildung 2-11:Aufteilung der Instandhaltungsarten vor und nach dem Ausfall [16]

Die vorausbestimmte Instandhaltung wird dabei in festgesetzten Zeitabstdnden bzw. einer
festgelegten Anzahl von Nutzungseinheiten ausgefiihrt, wobei vorher keine Zustandsermitt-
lung erfolgt. Bei den zustandsorientierten Instandhaltungen erfolgt eine Beurteilung des phy-
sischen Zustands der Anlage bzw. der zu betrachtenden Komponenten. Daraus erfolgen még-
liche resultierende Malinahmen zur Instandhaltung, wobei zu erwdhnen ist, dass die Beurtei-
lung des Zustands auf Anforderung standig oder planméaRig erfolgen kann und dabei mittels

Ferniiberwachung, Inspektion oder Uberwachung der Systemparameter geschieht [16].

Die korrektive Instandhaltung, welche nach dem Ausfall erfolgt, wie in Abbildung 2-11 zu sehen
ist, lasst sich in die sofortige korrektive Instandhaltung und in die aufgeschobene korrektive
Instandhaltung unterteilen. Die aufgeschobene korrektive Instandhaltung wird nicht direkt nach
der Fehlererkennung durchgefuhrt, sondern nach bestimmten Instandhaltungsregeln zurtck-
gestellt und dann durchgefuihrt. Bei der sofortigen korrektiven Instandhaltung wird unmittelbar
nach der Fehlererkennung die Instandhaltung durchgefihrt, um groRere Folgeschaden zu ver-
meiden [16].

Die zustandsorientierte Instandhaltung kann, geman Abbildung 2-11, nochmal in die voraus-
sagende Instandhaltung und die nichtvoraussagende Instandhaltung unterteilt werden. Bei
Ersterem erfolgt die Instandhaltung nach einer Vorhersage, welche durch wiederholte Analy-
sen bzw. bekannte Merkmale oder Parameter abgeleitet werden kann. Dadurch kann der kri-
tische Zustand als auch der Abbau des Objekts prognostiziert werden, wodurch grof3eren Fol-

geschéaden vorgebeugt wird [16].
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2.4.2 Instandhaltungsstrategien

Eine Instandhaltungsstrategie wird zur Erreichung der spezifischen Instandhaltungsziele be-
notigt. Dies beinhaltet bspw. die Verteilung und Planung von Material bzw. Personal, sei es
intern bezogen oder auch externe Dienstleister betreffend. Sie zeichnet sich durch Messbar-
keit und einem Zeitpunkt aus, um eine bestimmte Verfugbarkeit zu gewéhrleisten. Die aktuel-

len Strategien lauten [15]:

- Reliability Centered Maintenance (RCM)
- Total Productive Maintenance (TPM)
- Risk Based Maintenance (RBM)

Die RCM-Strategie fokussiert sich auf die Zuverlassigkeit der Anlage bzw. der Komponenten
unabhangig der Wartungskosten. Diese Methode wird fir Komponenten angewandt, welche
sehr wichtig fir den Betrieb der Anlage sind und ein Ausfall zu katastrophalen Folgen und

hohem Verlust fuhren wirde.

Die TPM-Strategie beinhaltet eine Kombination von préventiver Instandhaltung und durchge-
hender Anstrengung zum Modifizieren und Umgestalten von Ausstattungen und Techniken mit
dem Ziel die Flexibilitdt in Prozessen zu steigern und dadurch einen hdheren Ertrag in der

Produktion zu fordern.

Die RBM-Strategie beabsichtigt eine Reduzierung des Gesamtrisikos von Fehlern der laufen-
den Windenergieanlage bzw. dem Windpark. In Gebieten mit hohem Risiko wird ein erhéhter
Instandhaltungsaufwand notwendig, wobei in Gebieten mit einem geringeren Risiko der Auf-

wand reduziert wird, wodurch Kosten gespart werden sollen [17].

Basierend auf der Wahrscheinlichkeit eines Ausfalls und der wirtschaftlichen Auswirkung von
Inspektionen und Reparaturen sollte die Wahl der richtigen Instandhaltungsstrategie bertck-
sichtigt werden. In vielen Fallen mangelt es der Industrie an gentigend Informationen, um eine
sachkundige Entscheidung bezuglich der Instandhaltungsstrategie zu treffen. Zu erwahnen ist
noch, dass die Instandhaltungsstrategie direkt mit der Verfligbarkeit des Systems verbunden
ist [15].
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2.4.3 Verfugbarkeit und Zuverlassigkeit

Unter der Verfugbarkeit einer Anlage ist das Verhaltnis der Zeit, in dem eine Anlage fur einen
gewissen Zeitabschnitt 1auft und der gesamten betrachteten Zeit des Zeitabschnitts, zu ver-
stehen. Es kann zwischen der theoretischen und der aktuellen Verfligbarkeit unterschieden
werden. Die theoretische Verflgbarkeit resultiert aus der Zuverlassigkeit, der Instandhaltbar-
keit und der Betriebsbereitschaft. Sie wird durch die Zugéanglichkeit zur Anlage und der In-
standhaltungsstrategie beeinflusst, was zur aktuellen Verfugbarkeit fihrt (siehe Abbildung
2-12). Die Zuverlassigkeit einer Anlage beschreibt die Wahrscheinlichkeit, dass es nicht zu
einem Fehler Uber einer gewissen Zeitperiode kommt. Diese wird Uber die sogenannte Mean

Time Between Failures (MTBF) gemessen und kann Uber Messdaten der Anlagen entnommen

bzw. ermittelt werden [15].

Reliability Maintainability
(failures/year) (ease of repair)
e
R“"“*.._ ¥
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Abbildung 2-12: Verfugbarkeit einer Anlage [15]

Die MTBF setzt sich dabei aus der durchschnittlichen Reparaturzeit (engl. Mean Time To Re-
pair (MTTR)) und der durchschnittlichen Zeit zum Fehler (engl. Mean Time To Failure (MTTF))

zusammen:

Die Gleichung (2.7) kann auch graphisch als Summe dargestellt werden und ist in Abbildung

2-13 ersichtlich:

Serviceability
(ease of service)

Pt

- e

Maintenance
strategy

MTBF = MTTF + MTTR




2 Allgemeine Grundlagen 21

Sate

Working

Failed

I
I
e — e — — — — — - — - y Time

| MTTR | MTTF |
L son crmng e s woe -l
: MTBF

Abbildung 2-13: Zeitlicher Reparaturgraph einer Anlage bzw. Komponente [15]

Die GroRe der MTTR ist abhangig von der gewahlten Instandhaltungsstrategie und setzt sich
bei Offshore-Windparks aus der Fehlermeldung, Ersatzteilbeschaffung, Reisedauer, Wartezeit
aufgrund schlechter Wetterbedingungen und der Reparaturzeit zusammen. Die MTTF ist wie-
derum abhéangig von der Zuverlassigkeit und meist deutlich gro3er als die MTTR. Mittels der
MTTF und der MTTR kann die technische Verfligbarkeit A; einer Anlage bzw. einer Kompo-
nente beschrieben werden [15]:

MTTF 2.8)

A =
'™ MTTF + MTTR

Eine weitere GroRe ist die sogenannte Fehlerrate A, welche Uber die Zeit aufgetragen die Ba-
dewannenkurve darstellt und in Abbildung 2-14 zu sehen ist:
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Abbildung 2-14: Badewannenkurve [15]
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Die Fehlerrate A kann in drei Bereiche unterteilt werden:

- Anfangsphase
- Nutzvolle Lebensphase
- Abnutzungsphase

In der Anfangsphase ist die Fehlerrate relativ hoch, was damit zu begriinden ist, dass Mangel
in der Konstruktion, Produktion und im Werkstoff zu Beginn des Betriebs auffallig sind und zu
Schaden fuhren kénnen. In der nutzvollen Lebensphase befinden sich solche Komponenten,
bei denen die anfanglichen Mangel nicht aufgetreten sind oder instand gesetzt wurden und
deshalb ein flacher bzw. relativer konstanter Verlauf vorliegt. Zum Ende tritt die Abnutzungs-
phase auf, in der die Fehlerrate A ansteigt, da es zu haufigeren Schaden oder Ausfallen be-

dingt durch Verschleild bzw. Alterung kommt.

2.4.4 Ziel der O&M-Phase

Abgesehen von der Sicherheit ist das wichtigste Ziel der O&M-Phase maximalen Profit zu
erwirtschaften. Um dieses Ziel zu erreichen, missen die Betriebskosten reduziert oder der
Energieertrag erhéht werden. Der Energieertrag ist abhéngig vom Wind und der Verflugbarkeit,
wobei der Wind nicht beeinflussbar ist, sondern nur die Verfiigbarkeit durch den Betrieb und
die Instandhaltung. Um dies ndher zu erlautern, ist die Abbildung 2-15 zu betrachten:
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Abbildung 2-15: Punkt der optimalen Kosten eines Offshore-Windparks [13]

Durch héheren Aufwand im Betrieb und in der Instandhaltung erhéht sich die Verfugbarkeit,
wodurch die Opportunitatskosten sinken, da sich dadurch der Energieertrag erhéht. Anderer-

seits erhalt man auch hohere Betriebs- und Instandhaltungskosten, wodurch der Profit sinkt.
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Deshalb ist es wichtig einen Ausgleich zwischen beiden Extremen (Energieertrag und Be-
triebs- und Instandhaltungskosten) zu finden, welcher auch Punkt der optimalen Kosten ge-
nannt wird. Der Punkt der optimalen Kosten verandert sich auch mit der Zuverlassigkeit der
Produktion, was abhangig vom jeweiligen Windenergieanlagenhersteller ist [13].

2.4.5 Logistikkonzepte

Die Konzepte kdnnen in zwei Gruppen aufgeteilt werden, je nach Position der Basisstation.
Befindet sich die Basisstation onshore bzw. in der Nahe eines Hafens, so wird von einem
onshore-basiertem Logistikkonzept gesprochen. Befindet sich die Basisstation in der Nahe
bzw. im Offshore-Windpark, so wird von einem offshore-basierten Konzept gesprochen. Die

Aufteilung kann in Abbildung 2-16 betrachtet werden:

— Manned platiorm
— L
= L X
m 5* B?EB ml 1:;1 — — Mother vessel T =]
T >

Istand D =

Abbildung 2-16: Kategorisierung der Logistikkonzepte [15]

Die onshore-basierten Konzepte lassen sich wiederum unterteilen in zwei verschiedene Arten,
je nachdem ob ein Personen-Transfer-Schiff (engl. Crew Transfer Vessel (CTV)) oder ein He-
likopter verwendet wird. Typischerweise werden onshore-basierte Konzepte bis zu einer Ent-
fernung von 30 km des Offshore-Windparks von der Basisstation angewandt. Dadurch ist eine
kurze Reisedauer bis zu weniger als zwei Stunden moglich. Das Konzept ist in der Lage alle
GroRen von Offshore-Windparks zu versorgen [18] [15]. Ublicherweise wird das CTV (siehe
Abbildung 2-17) zur Beférderung von Personen benutzt, wobei je nach GroRe und Art von CTV
12-50 Personen befordert werden konnen [19] [20]. Zuséatzlich darf die Beforderung bis zu
einer signifikanten Wellenhohe von 1 bis 1,5 m ausgefihrt werden. Aufgrund zu starker Wel-
lenh6hen ist es nicht immer moglich, dass CTVs eingesetzt werden, weshalb es dann dazu

kommen kann, dass Helikopter eingesetzt werden.



2 Allgemeine Grundlagen 24

Diese besitzen den Vorteil, dass sie flexibel und schnell sind, und tber eine hohe Erreichbar-
keit verfigen. Leider sind Helikopter kostspielig, haben nur einen begrenzten Platz und die
Sicherheitsanforderungen beim Ubergang vom Helikopter zur Windenergieanlage sind an-

spruchsvoll [15].

Abbildung 2-17: (Links) Personen-Transfer-Schiff (CTV) [18]; (Rechts) Ubergang vom Helikopter zur WEA [21]

Die offshore-basierten Konzepte werden unterteilt in drei Arten: Das Offshore-Service-Schiff
bzw. Ubernachtungsschiff (engl. mother vessel), eine bemannte Offshore-Plattform (siehe Ab-
bildung 2-18) oder eine Insel. Bei solchen Konzepten bewohnen die Techniker die genannten
Arten. Anwendung finden diese Arten ab einer Entfernung von mindestens 30 km und einer

Anzahl von mehr als 50 Windenergieanlagen.

Abbildung 2-18: (Links) Offshore-Service-Schiff [22]; (Rechts) Offshore-Plattform [23]

Wie in Abbildung 2-18 links zu sehen ist, bietet ein Offshore-Service-Schiff genug Platz zum
Wohnen und Reparieren von diversen Komponenten. Es befindet sich Ublicherweise im Wind-
park und hat einen Anlegeplatz fur CTVs und eine Landeflache fur Helikopter. Durch dessen
Position im Windpark resultieren relativ kurze Reisezeiten zu den jeweiligen Windenergiean-
lagen. AuBerdem ist die Verfugbarkeit durch die Grof3e und Position des Schiffes hoch, da ein
maoglicher Transport auch bei signifikanten Wellenhéhen von 2,5 m méglich ist. Die Mietkosten
fur ein Offshore-Service-Schiff sind hoch und nicht zu vernachlassigen. Wahrend sehr schlech-
ten Wetterbedingungen kann das Schiff Schutz im Hafen suchen. Ein weiterer Vorteil ist die
Flexibilitat des Schiffes, da es nicht fest fur einen Windpark eingesetzt werden muss [15].
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Rechts in Abbildung 2-18 ist eine Offshore-Plattform zu sehen, welche einerseits als Unter-
kunft fir die Techniker dienen kann und andererseits genug Platz fir Ersatzteile aufweist. Vor-
teilhaft an einer Plattform ist die Standhaftigkeit, wodurch die Techniker vor Seekrankheit ge-
schitzt sind. Da die Plattform fix ist, werden zur Beférderung zu den Windenergieanlagen Per-
sonen-Transfer-Schiffe oder ein Helikopter benétigt. Nicht zu vernachlassigen sind die hohen
Kosten fir eine Offshore-Plattform. Diese muss auch in diversen Zeitabstanden instandgehal-
ten und versorgt werden, weshalb ein weiteres Schiff notwendig ist.

Als Letzte der drei Arten von offshore-basierten Logistikkonzepten ist die Insel zu betrachten,
wie bspw. die Insel Helgoland, welche als Instandhaltungsbasis fiir Offshore-Windparks dient.
Dort gibt es genug Platz fur Lagerhallen und die Distanz zu diversen Windparks ist gering. Das

Konzept der Insel ahnelt dem Prinzip der onshore-basierten Logistikkonzepte [15].

Bei allen Konzepten ist auch eine Versorgung bzw. Reparatur mittels eines grof3en Hebeschif-
fes (engl. jack-up vessel) fur grol3e Reparaturen moglich. Eine Kombination diverser Konzepte

ist auch mdglich.

Die Wabhl eines geeigneten Logistikkonzepts fur einen Offshore-Windpark héngt von unter-
schiedlichen Faktoren ab und muss dementsprechend berucksichtigt werden [15]:

- Instandhaltungsstrategie

- Distanz vom Windpark zur Basisstation

- Anzahl der zu versorgenden Windenergieanlagen
- Fehlerraten der Komponenten

- Wetterbedingungen

- Anzahl und Typ der Ausriistung



3 Bisherige Kostenuntersuchungen beziglich Offshore-Windparks 26

3. Bisherige Kostenuntersuchungen bezuglich Offshore-
Windparks

In diesem Abschnitt werden verschiedene Studien bzw. Untersuchungen auf dem Gebiet der
Kostenbetrachtungen von Offshore-Windparks genannt, um dadurch einen Uberblick fir bis-
herige Arbeiten auf diesem Gebiet zubekommen. Im ersten Unterkapitel werden Studien zu
den Gesamtkosten und im zweiten Unterkapitel Studien beziglich der OPEX betrachtet. Au-
Rerdem werden in diesem Abschnitt verschiedene Angaben zu Kosten als auch prozentualen
Verteilungen von Offshore-Windparks aus diversen Quellen gesammelt und miteinander ver-
glichen. Aus dem Vergleich konnen dann Werte mit einer gréR3eren Gewissheit als Grundlage

zur Anwendung des spateren Kostenmodells verwendet werden.

3.1 Kostenuntersuchungen zu den Gesamtkosten

Die Stiftung OFFSHORE-WINDENERGIE (SOW) mit den Partnern Prognos AG und der
Fichtner Gruppe brachten 2013 eine Studie zu Kostensenkungspotentialen der Offshore-
Windenergie in Deutschland heraus, welche die Potentiale fir die nachsten zehn Jahre ermit-
teln sollten. Sie zeigt auf, was fiir Voraussetzungen daflr bendétigt werden und in welchen
Bereichen der Offshore-Windindustrie grof3e Kostensenkungen erzielt werden konnen. Dabei
kristallisieren sich folgende drei Kostensenkungsbereiche heraus (siehe Abbildung 3-1):

¢ das politische und regulatorische Umfeld
e technische Innovationen

o die Effizienzentwicklung

Politk & Industre
Verwaltung

[ SN, | a
| Koste

L ,’;'.H‘ !ir :
| notenziale
|\ v

Abbildung 3-1 Drei Einflussbereiche auf das Kostensenkungspotential [24]
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Es fallen folgende Maflinahmen in das politische und regulatorische Umfeld: Stabile gesetzli-
che und politische Rahmenbedingungen schaffen, Standards fir Anlagenkomponenten und

Netzanschlisse definieren, Zertifizierungs- und Genehmigungskriterien vereinfachen.

Im zweiten Kostensenkungsbereich ,technische Innovationen“ werden vier Mal3nahmen zur
Senkung geédulert: Anlagentechnik auf hohe Auslastung oder maximalen Windertrag optimie-
ren, bestehende Tragstrukturen optimieren und entwickeln, Installationslogistik verbessern,
Forschung und Entwicklung intensivieren.

Im letzten Bereich ,Effizienzentwicklung“ sind zwei Handlungsempfehlungen zu nennen: Be-
treibertbergreifende Wartungs- und Installationskonzepte entwickeln und die Serienfertigung

vorantreiben.

Laut Prognos/Fichtner ist eine Anhebung des Kostensenkungspotentials mdglich, indem die
oben drei genannten Kostenbereiche, welche die Industrie als auch die Politik und Verwaltung
betreffen, umgesetzt werden. Sowohl im technischen Bereich durch Senkung der Betriebs-,
Investitions- und Stilllegungskosten als auch im Bereich der Finanzierung durch Minimierung
der Risikopramien, welche stabile politische Rahmenbedingungen bendtigt, ist eine deutliche
Kostensenkung moglich [24].

In Bezug auf die Betriebs- und Wartungskosten liegt ein grof3es technisches Potential in der
Verbesserung der Betriebs- und Wartungslogistik. Sowohl durch schnellere und groRRere
Schiffe und eine bessere Infrastruktur, als auch durch betreiberiibergreifende seebasierte
Wartungskonzepte, lasst sich eine Kostensenkung erzielen. Mittels gemeinsamer Nutzung von
Lande- und Betankungsmoglichkeiten fir Helikopter und Schiffe, Rettungs- und Sicherheits-

konzepte, sowie Materiallager, ist eine Reduzierung der jahrlichen Betriebskosten moglich.

Die spezifischen Betriebs- und Wartungskosten hangen hauptsachlich von der Entfernung des
Windparks zur Kiste ab. Die Strecke fur die Wartungsschiffe vergrof3ert sich automatisch mit
dem Abstand des Windparks zur Kiiste, deswegen lohnt sich ab einer gewissen Entfernung
eine landgestiitzte Wartung des Windparks nicht mehr, weshalb dann seebasierte Konzepte
wirtschaftlicher sind. AuRerdem muissen bei den Betriebskosten zuséatzlich die Versicherungs-

kosten fir die Windenergieanlagen mitbertcksichtigt werden [24].

Eine weitere Studie aus Grol3britannien zu Kostensenkungspotentialen stammt von The
Crown Estate (TCE) aus dem Jahr 2012. THE ist ein vielseitiges Immobilienunternehmen mit

einem Geschaftswert von mehr als 7 Milliarden britischen Pfund, welche mehrere Millionen
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Pfund in die Offshore-Windindustrie investierte. Diese untersuchten gemeinsam mit 120 Un-
ternehmen, Organisationen, versicherungs-, akademischen- und finanziellen Kreisen das Kos-
tensenkungspotential fiur die Offshore-Windenergie Uber eine Periode von 6 Monaten. Das
Department fur Energie und Klimawandel (DECC) in Grol3britannien hat eine Forderung ge-
stellt, dass bis zum Jahr 2020 die Stromgestehungskosten (LCoE) bei 100 £/MWh liegen soll-
ten, damit die GroRRe der Offshore-Industrie wachsen kann. Um diese Forderung zu Uberpri-
fen, wurden vier Szenarien entwickelt, in welche Richtung die Offshore-Windindustrie gehen

kdnnte.

Es wurde im ersten Szenario eine langsame technische Entwicklung und Lieferkette (engl.
Supply chain) angenommen. Im zweiten Szenario ist die technische Entwicklung fortgeschrit-
ten, die Lieferkette jedoch nicht. Im dritten Szenario ist die Lieferkette gut ausgebaut, jedoch
die technische Entwicklung nicht und im vierten Szenario sind sowohl die Technik als auch die

Lieferungskette auf einem hohen Level (siehe Abbildung 3-2) [25].

High innovaticn

3. ‘Supply Chain Efficiency’

* 356W in Europe by 2000 (176GW in LK)
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tor 5T turbirsess)
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of capital
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* 43GW in Europe by 2020 [Z3GW in LK)
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* Grester competition, investment, pro ject collabors ton
and better risk management
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Finance &
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Ineremental ongoing changes in technology

improvement
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Abbildung 3-2: Vier Entwicklungsszenarien fur die Offshore-Windindustrie [25]

Bis auf im ersten Szenario konnten tberall die Stromgestehungskosten bis 2020 den Wert von
100 £/MWh erreichen bzw. unterschreiten und somit der Forderung nachgehen. Die Hauptfak-
toren, durch welche die Kosten gesenkt werden kdnnen, sind laut THE eine Verbesserung in
der Technologie und in der Lieferkette. Zum Faktor Technologie gehtren bspw. grof3ere Tur-
binen, welche eine hdhere Zuverlassigkeit und eine grol3ere Energieaufnahme als auch gerin-
gere Betriebskosten haben. Weitere Faktoren sind:
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e GroRerer Wettkampf im Versorgungsmarkt von Turbinen, Griindungsstrukturen und in
der Installation

e Ausnutzung von Skaleneffekten von Turbinen und Verbesserung in der Produktion
(Standardisierung und Installation) durch Sammeln von Erfahrung

e Verbesserte Logistik bspw. im Beschaffen von notwendigem Material

e Optimierung der Installationsmethoden

o Massenproduzierte Grindungsstrukturen zur Nutzung von Wassertiefen mit mehr als
35m

Bezuglich der Betriebskosten liegt noch eine Ungewissheit vor, da nach der Gewahrleistungs-
periode, aufgrund einer zu geringen Anzahl von Projekten, die mehr als 5 Jahre im Betrieb
sind und somit noch die genauen Statistiken aus der Praxis fehlen. Die TCE Studie hat dies
bezlglich einen umsichtigen Ansatz unter Berlicksichtigung der grundsatzlichen Betriebskos-
ten durch ihr Entwicklungsteam angenommen. Zusétzlich geben sie an, dass die Kosten ge-

ringer ausfallen kénnen, als in dieser Studie angenommen [25].

Die néchste Studie ,Parametric CAPEX, OPEX, and LCoE expressions for offshore wind farms
based on global deployment parameters® stammt vom Department School of Water, Energy
and Environment der Cranfield University aus GroRbritannien und wurde von Anastasia lo-
annou und weiteren Kollegen im Jahr 2018 veroffentlicht. Diese untersuchten den Einfluss der
Parameter Turbinenleistung Py, +,Wassertiefe WD, Entfernung vom Hafen D und der Wind-
parkleistung Py, auf die CAPEX, OPEX und LCoE, indem vielfache Simulationen durchge-
fuhrt und parametrisierte Gleichungen hergeleitet wurden. Durch die Gleichungen kénnen
wichtige Vorentscheidungen fir mégliche Windparks bzw. deren Standorte getroffen werden,
indem durch die spezifischen Parameter fir den jeweiligen Windpark Kostenabschatzungen
getroffen werden kdnnen. Es wurden folgende Zusammenhange deutlich, dass mit steigender
Turbinenleistung die CAPEX, OPEX und LCoE invers exponentiell sinken, was bei den CAPEX
und OPEX an der geringeren Einheit an installierten und gewarteten Anlagen liegt. Durch eine
groRere Entfernung zur Kiste steigen die CAPEX linear, die OPEX und LCoE steigen expo-
nentiell an. Eine groRere Wassertiefe hat keinen Einfluss auf die OPEX, jedoch einen anna-
hernd linearen Anstieg in CAPEX und LCoE, was durch die zusatzlichen Fundamentkosten
bzw. Installationskosten begriindet ist. Eine vergroRerte Windparkleistung verhalt sich propor-
tional zu den CAPEX und OPEX, die LCoE verhalten sich jedoch umgekehrt exponentiell, was
durch eine hdhere Energieausbeute und durch reduzierte Kosten pro Windturbine hervorgeru-
fen wird. Laut der Studie haben die Turbinenleistung und die Windparkleistung die grof3te Aus-
wirkung auf die CAPEX, OPEX und LCoE [26].
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Es wird nun die prozentuale Gesamtkostenverteilung betrachtet, bevor die Verteilung der
OPEX im nachsten Abschnitt betrachtet wird. Die Abbildung 3-3 aus der Doktorarbeit von Ale-
xander Karyotakis zeigt die Gesamtkostenverteilung auf:

Crown Estate
rent 2%

Operation and
Maintenance
23%

Turbines 38%

Other capital
costs 6%

Cable and
network
connection 19%

Foundations
12%

Abbildung 3-3: Prozentuale Gesamtkostenverteilung geman A. Karyotakis [17]

Die CAPEX setzen sich in Abbildung 3-3 aus den Kosten fiir die Turbinen mit 38%, fir die
Fundamente mit 12%, fir die Kabel und die Netzverbindung mit 19% und anderen Kapitalkos-
ten mit 6% zusammen und betragen in der Summe 75%. Die OPEX betragen 23% der Ge-
samtkosten. Die Restlichen 2% betragen Steuern, welche in GroRRbritannien anfallen, da es
sich bei dieser Verteilung um Offshore-Windparks aus diesem Gebiet handelt. Die n&chste
Abbildung 3-4 stammt von der BVG Associates, welche als Beratungsunternehmen im Bereich

erneuerbare Energien fungiert:

Development and project management

Other turbine

Other installation

Abbildung 3-4: Prozentuale Gesamtkostenverteilung gemafl BVG Associates [27]
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Die Abbildung 3-4 ist im Vergleich zu Abbildung 3-3 detaillierter aufgeteilt, weshalb mehr Seg-
mente im Kreisdiagramm zu sehen sind. Die OPEX setzen sich aus ,Maintenance & service*
mit 18,9% und ,Operations” mit 9,3% zusammen und betragen in Summe 28,2% der Gesamt-
kosten. Mit 1,8% sind die Stilllegungskosten (engl. decommissioning) angegeben. Die restli-
chen Kosten sind die CAPEX, welche 70% der Gesamtkosten betragen.

In der folgenden Abbildung 3-5 ist eine weitere durchschnittliche Gesamtkostenverteilung von
Offshore-Windparks zu sehen:

Kostenverteilung
bei Offshore-Windparks

Sonstige
34 %

Anlagen

Stromiberiragung
20,7 %

Fundamente
13,2 %

Plattformen
und Verkabelung

Betrieb und Wartung 80 %

255%
Transport
und Installation
B.6 %

Abbildung 3-5: Prozentuale Gesamtkostenverteilung gemaf F. Keuper et. al [28]

Gemal3 Abbildung 3-5 betragen die OPEX 25,5% der Gesamtkosten. Die CAPEX liegen in der
Hohe von 69,1% bis 74,1%, abhangig davon, was unter der Kategorie ,Sonstiges” aufzufassen

ist. In Abbildung 3-6 ist eine weitere Aufteilung der Kostenanteile zu sehen:

Decommissioning

and Disposal LCOE
(D&D), 1% Pre-development
and Consenting
(P&C), 11%

Operation and
Maintenance
(O&M), 26%

Installation and
Commissioning
(1&C), 15%

Abbildung 3-6: Prozentuale Gesamtkostenverteilung gemal M. Shafiee [29]
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Wie zu sehen ist, betragen die OPEX 26% der Gesamtkosten und die CAPEX setzen sich
zusammen aus ,Pre-development and Consenting®, ,Production and Acquisition“ und ,Instal-
lation and Commissioning®, welche 73% betragen. Mit 1% werden ,Decommissioning and Dis-
posal“ angegeben.

Die folgende Abbildung 3-7 wurde mittels der Untersuchung von Prognos/Fichter erstellt, wel-
che eine Studie zu Kostensenkungspotentialen durchfiihrte in Zusammenarbeit mit diversen

Unternehmen:
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Abbildung 3-7: Prozentuale Gesamtkostenverteilung basierend auf Prognos/Fichter [24]

Die OPEX gemal der Abbildung 3-7 entsprechen 32,4% der Gesamtkosten. Die Versiche-
rungskosten betragen 5% und der Rest sind die CAPEX mit 62,6%.

In der ndchsten Abbildung 3-8 ist die Kostenaufteilung eines ,5SMW-Windparks® in Portugal zu
sehen, wobei die OPEX 32%, die ,Dismantling Costs" 4% und die CAPEX 64% entsprechen:
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5MW-Windpark in Portugal
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Abbildung 3-8:Prozentuale Gesamtkostenverteilung geman J. Guerreiro [30]

Zuletzt folgt die Abbildung 3-9 basierend auf der Arbeit ,2018 Cost of Wind Energy Revie
von NREL, welche die OPEX mit 34% angibt und die CAPEX mit 66%:
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Abbildung 3-9: Prozentuale Gesamtkostenverteilung geméal NREL [31]

Wu

Es kann den sieben vorherigen Abbildungen entnommen werden, dass sich erstens die An-

gabe der Kostensegmente je nach Quelle unterscheiden kann, und zweitens auch die Tiefe

der Angabe der Kosten variiert. Fasst man die OPEX und CAPEX der sieben Abbildungen

in

einer Tabelle zusammen, kann eine Annaherung fur die durchschnittliche Hohe dieser Kosten

erzielt werden:
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Tabelle 3-1: Ubersicht der CAPEX und OPEX der Gesamtkosten

Abbildung CAPEX [%] OPEX [%]
Abbildung 3-3 75 23
Abbildung 3-4 70 28,2
Abbildung 3-5 69,1 bis 74,1 25,5
Abbildung 3-6 73 26
Abbildung 3-7 62,6 32,4
Abbildung 3-8 64 32
Abbildung 3-9 66 34
Durchschnitt 68,5 bis 69,2 28,7

Die ermittelten Werte kénnen, beziglich der OPEX, durch weitere wissenschaftliche Ausar-
beitungen bestatigt werden. So betragen die OPEX gemafl M. Kausche 17% bis 30% [4]. Ge-
maf T. Munsterberg liegen die OPEX zwischen 20% bis 30% [15], laut M. Shafiee zwischen
20-35% [32] und nach F. Besnard zwischen 15%-30% [33].

3.2 Kostenuntersuchungen zu den OPEX

Die Dissertation von Dr.-Ing. Torsten Miunsterberg mit dem Titel ,,Simulation-based Evaluation
of Operation and Maintenance Logistics Concepts for Offshore Wind Power Plants” in Koope-
ration mit dem Fraunhofer-Center flir Maritime Logistik und Dienstleistungen CML untersuchte
mittels Simulationssoftware verschiedene Logistikkonzepte und ihre Auswirkungen auf die
Kosten der Betriebs- und Wartungsphase, da diese ein hohes Potential zur Kosteneffizienz
bzw. Senkung aufweisen. Die Hohe der Kosten der Betriebs- und Wartungsphase entspricht
laut der Ausarbeitung 20 bis 30% der gesamten Projektkosten.

Es wurden 9 verschiedene Szenarien definiert, welche Offshore-Windparks in der Nordsee
reprasentieren sollen und sich dabei in der Anzahl der Windanlagen und der Distanz zur War-
tungsstation unterscheiden. Zusétzlich wurden drei verschiedene Logistikkonzepte betrachtet
(onshore-basiert, offshore-basiertes Mutterschiff und offshore-basierte Plattform mit wiederum
jeweils vier verschiedenen Varianten bezuglich der Anzahl der Transferschiffe). Aufl3erdem

wurden weitere Parameter bericksichtigt wie Wetterbedingungen und Ausfallraten [15].
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Den Simulationsergebnissen kann entnommen werden, dass fur die meisten Offshore-Wind-
parks das onshore-basierte Logistikkonzept mit einem oder zwei Transferschiffen die meiste
Kosteneffizienz aufweist. Das Konzept mit dem offshore-basierten Mutterschiff ist nur fur das
Szenario mit dem gréf3ten Windpark von 90 Windanlagen, welche 100 km von der Wartungs-
station entfernt sind, attraktiv. Beim onshore-basierten Konzept liegt eine geringere Verflgbar-
keit und hohere Ertragsverluste vor, jedoch werden diese durch die geringeren Fahrzeugkos-
ten Uberkompensiert. Zuséatzlich fir den Erfolg des onshore-basierten Konzepts ist der Einsatz
von Helikoptern. Mittels Sensitivitatsanalysen, die das Wetter und die Ausfallraten berticksich-
tigen, konnte festgestellt werden, dass das Konzept des offshore-basierten Mutterschiffs vor
allem bei grélzeren Offshore-Windparks mit groRer Entfernung zur Wartungsstation weniger
empfindlich ist. Jedoch liegen bei dem genannten Konzept héhere Mietkosten aufgrund des
Mutterschiffs vor. Durch die Kombination der genannten Konzepte wurde festgestellt, dass
insgesamt 8,1% der Kosten gespart werden kénnen. So kbénnte bspw. im Sommer das ons-
hore-basierte Konzept und im Winter das offshore-basierte Mutterschiffkonzept eingesetzt

werden.

Es konnten fur die drei verschiedenen Logistikkonzepte Verflgbarkeitstrendlinien im Verlauf
eines Jahres festgestellt werden, wobei das Mutterschiffkonzept die hochste Verflugbarkeit
aufweist, dann folgt das offshore-basierte Plattformkonzept und zuletzt das onshore-basierte
Konzept. Dies ist darin zu begriinden, dass eine geringe Wetterwartezeit beim Mutterschiff-
konzept bis zu einer signifikanten Wellenhdhe von 3 m vorliegt. Beim Plattformkonzept ist die
Wetterwartezeit hoher, da Transferschiffe verwendet werden und diese nur bis zu einer Hohe
von 1,5 m einsatzfahig sind. Beim onshore-basierten Konzept liegt die gro3te Wetterwartezeit
vor, da bei einigen Wetterlagen das Zeitfenster fir die Arbeit nicht effizient genutzt werden
kann, da die Anreisezeit zu lange dauert [15].

In dem Paper ,Investigating key decision problems to optimize the operation and maintenance
strategy of offshore wind farms” von Iver Bakken Sperstad und Kollegen, welches aus der
Zusammenarbeit der SINTEF Energy Research und der University College Cork entstand,
handelt es sich um eine Untersuchung folgender drei Kernfragen, um Betriebs-, Wartungs-

und Logistikstrategien zu optimieren:

1. Die Zeitintervalle und Zeitdauer von vorbestimmten Errichterschiffeinsatzen fir grofRe
Wartungsarbeiten
2. Auswahl der Anzahl der Transferschiffe mit Besatzung

3. Das Timing der jahrlichen, kleineren Wartungsarbeiten
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Als Ergebnis kann festgehalten werden, dass durch Optimierung der Mietintervalle der Er-
richterschiffe wesentliche wirtschaftliche Kostensenkungspotentiale vorliegen. Abhangig von
den vorliegenden Gegebenheiten des Windparks missen die Entscheidungstrager eine be-
stimmte Methode bzw. Kombination dieser Methoden bezlglich der Betriebs- und Wartungs-
phase auswahlen, welche jeweils von der stochastischen Variabilitat und der dazugehérigen
Unsicherheit beeinflusst sind. Bei der ersten Kernfrage bzw. Methode werden grol3e Errichter-
schiffe fur gréRere Wartungsarbeiten eingesetzt, wobei diese eine grof3ere Variabilitat vorweist
als bei der zweiten Methode mit Transferschiffen. Dies ist darin begrindet, dass Fehler mit
groRen Wartungsaufwand deutlich seltener auftreten, wenn diese jedoch auftreten, dann ist
der Einfluss wesentlich hdher als bei Wartungsarbeiten, wo nur Transferschiffe benétigt wer-
den. Daraus resultiert fir den Windparkbetreiber eine geringere Gewissheit, dass die erwartete
beste Ldsung tatsachlich die profitabelste Entscheidung bezlglich der Betriebsphase ist und

somit verbunden ein héheres Risiko vorliegt [34].

Der Artikel ,Maintenance logistics organization for offshore wind energy: Current progress and
future perspectives” von Mahmood Shafiee der Cranfield University behandelt den aktuellen
Stand der Wartungslogistik in der Offshore-Windenergie. Es erfolgt ein Klassifizierungs-
schema, welches sich in drei Stufen aufteilen l&sst, und beinhaltet die wichtigen Fragstellun-
gen aus strategischer (Langzeit), taktischer (mittlere Zeit) und operativer (Kurzzeit) Sicht. Die
strategische Sicht betrachtet Entscheidungen beziiglich dem Windparkdesign fur die spatere
Verflgbarkeit, Standortbetrachtungen, Kapazitaten fir Wartungsunterkiinfte und die Auswahl
der Wartungsstrategie. Die taktische Sicht betrachtet das Ersatzteilmanagement und alles was
mit der Beschaffung oder dem Mieten von Wartungsmaterial zu tun hat. Die operative Sicht-
weise beschaftigt sich mit der Planung von Wartungsarbeiten, Steuerung der Schiffe und das

Bewerten der Wartungsperformance.

Aus Sicht von M. Shafiee liegt die gré3te Aufmerksamkeit in der Literatur auf der strategischen
Sichtweise. Bekannte Probleme in der Offshore-Windenergie sind laut dem Autor die starke
maritime Umgebung und plétzliche Anderungen der Wetterbedingungen, welche ausschlag-
gebend fir die reduzierte Verfligbarkeit sind und diese nur noch 60-70% entspricht. Im Ver-
gleich dazu liegt die Verfiigbarkeit von Onshore-Windparks bei 95-99%. Zusatzlich steigert die
begrenzte Anzahl von Versorgungsschiffen zum Transport von schweren Ersatzteilen die Be-
triebs- und Wartungskosten, da es zu langeren Lieferzeiten kommt. GemalR M. Shafiee betragt
die Betriebs- und Wartungsphase in dem gesamten Projektlebenszyklus einer Offshore-
Windanlage 20-35%, weshalb dort eine Optimierung stattfinden muss, um die Offshore-Wind-
energie kosteneffizienter zu gestalten. Die strategische Sichtweise hat den langwierigsten Ef-

fekt und folglich den groR3ten Einfluss auf die Profitabilitat eines Offshore-Windprojekts [32].
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Die Ausarbeitung ,Failure Rate, Repair Time and Unscheduled O&M Cost Analysis of Offshore
Wind Turbines" von James Carroll, Alasdair McDonald und David McMillan der Universitat
Strathclyde in Glasgow behandelt die Untersuchung der Fehlerraten von Offshore-Windanla-
gen und die bendtigten Ressourcen fir die Reparatur, was wichtig fir die Modellierung und
folglich fir die Reduzierung der O&M-Kosten und somit der Stromgestehungskosten ist. Als
Datengrundlage wurden 350 Offshore-Windanlagen verteilt Uber ganz Europa verwendet,
wodurch Fehlerraten sowohl fir die gesamte Windanlage als auch Subkomponenten geliefert
werden. Zusatzlich liefert die Ausarbeitung Reparaturzeiten, durchschnittliche Reparaturkos-
ten und eine durchschnittliche Anzahl der bendétigten Techniker fir die Reparaturen. Der
Zweck dieser Untersuchung besteht darin, zuklnftige O&M Kostenmodelle mit zuverlassigen
Daten zu versorgen, wodurch bessere Entscheidungen der O&M-Manager getroffen werden
koénnen [35].

James Carroll schreibt in seiner Ausarbeitung, dass es kaum aktuelle Literatur bzw. Daten-
banken zu Fehlerraten gibt, und die wenigen vorhandenen Datenbanken beziehen sich auf
sehr kleine und alte Onshore-Anlagen, welche bspw. 200 kW grol3 sind. Deshalb ist seine
Ausarbeitung etwas neues, da diese sich auf Offshore-Anlagen bezieht, welche von 2 - 4 MW
variieren und somit eine aktuelle Datengrundlage zu Fehlerraten liefert. Altere Kostenmodelle
haben fur ihre Kalkulationen die Fehlerraten basierend auf den Onshore-Datenbanken (LWK
und WMEP in Deutschland, WindStats in Deutschland/D&nemark und Reliawind in Schweden)

angenommen bzw. diese dann versucht auf die Offshore-Umgebung zu tbertragen [35].

Die Fehlerraten werden dabei in drei Kategorien eingeteilt und beinhalten ,kleine Reparatu-
ren®, ,grofRere Reparaturen® und ,grof3erer Austausch®. Jeder Fehler mit Gesamtmaterialkos-
ten geringer als 1000 € wird als kleine Reparatur, jeder Fehler zwischen 1000 € und 10.000 €
als grolRere Reparatur und jeder Fehler groR3er als 10.000 € wird als groRerer Austausch be-
trachtet. Dabei ist laut dem Autor die Klassifizierung der Fehler unabhangig von der Distanz

zu den Anlagen, sondern es werden nur die Materialkosten beriicksichtigt [35].

Nach der Untersuchung konnte festgestellt werden, dass die durchschnittliche Fehlerrate fur
eine Offshore-Windturbine 8,3 Fehler pro Turbine pro Jahr betragt. Diese Rate setzt sich zu-
sammen aus 6,2 Fehlern fur die kleinen Fehler, 1,1 Fehler fur die grol3eren Fehler, 0,3 Fehler
fur den groReren Austausch und 0,7 Fehler pro Jahr pro Turbine hatten keinen Kostendaten,

weshalb diese dann nicht eine der genannten Kategorien zugeordnet wurden.
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Die Abbildung 3-10 schlisselt die Fehlerraten mit den dazugehdrigen Subkomponenten und
Fehlerkategorien auf, wobei die vertikale Schraffur die Fehler ohne Kostendaten, die horizon-
tale Schraffur die kleineren Fehler (<1000 €), die diagonale Schraffur die groReren Fehler
(1000 €-10.000 €) und die schwarz gefullten Felder grof3ere Austausche (>10.000 €) repréa-

sentieren:
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Abbildung 3-10: Aufschliisselung der Fehlerraten mit den zugehdrigen Subkomponenten und Kostenkategorien
(35]

Bezuglich der Gesamtfehlerrate haben den gré3ten Anteil bei Offshore-Windanlagen die Pitch-
und Hydrauliksysteme mit 13%. Die zweitgrof3te Gesamtfehlerrate hat die Subkomponente
,Other Components®, welche Hilfskomponenten flr andere Systeme beinhaltet wie bspw. Auf-
zige, Leiter, Luken, Tur- und Gondeldichtungen. Darauf folgt kommen der Generator mit
12,1%, das Getriebe mit 7,6% und Blatter mit 6,2%.

Betrachtet man die Kategorie ,groRerer Austausch (engl. Major Replacement)®, so ist deutlich
zu erkennen, dass das Getriebe (0,095 Fehler pro Turbine pro Jahr) und der Generator (0,154
Fehler pro Turbine pro Jahr) die gro3ten Ausfallraten in dieser Kategorie aufweisen, was in
Summe 95% entspricht. In der Kategorie ,kleinere Fehler (engl. Minor Repair)“ sind die Pitch-

systeme und die Subkomponenten ,Other Components“ am haufigsten betroffen [35].

In Abbildung 3-11 sind die Fehlerraten tUber den Betriebsjahren aufgezeichnet. Es kann be-

trachtet werden, dass die Fehlerrate in den ersten 5 Jahren eine leichte Absenkung zeigt. Laut
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dem Autor ist diese Senkung jedoch geringer als in anderen, vorherigen Ausarbeitungen. Au-

Rerdem wurde bemerkt, dass der zeitliche Verlauf nicht der Badewannenkurve der Betriebs-

phase entspricht.
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Der Abbildung 3-12 kann entnommen werden, dass die hdchsten Reparaturzeiten in der Ka-

tegorie ,groRerer Austausch® auftreten, wobei die drei héchsten durchschnittlichen Reparatur-

zeiten die Nabe, Blatter und das Getriebe betreffen. Die Reparaturzeit wird in der Ausarbeitung

definiert als die Menge an Zeit, welche die Techniker an der Turbine fir ihre Arbeiten verbrin-

gen, und enthalt nicht die Reisezeit, die Lieferzeit und Verzégerungen der Arbeiten durch Wet-

terbedingungen.
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Abbildung 3-12: Durchschnittliche Reparaturzeiten fir die verschiedenen Subkomponenten und Fehlerkategorien

(35]
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Dabei ist jedoch zu beriicksichtigen, dass zwar die Reparaturzeiten fir die Nabe und die Blat-
ter sehr hoch sind, jedoch der Einfluss auf die Anlagenverfigbarkeit klein ist, da die Fehlerrate
gering ist (siehe Abbildung 3-10). Die Verfugbarkeit wird vorwiegend durch das Getriebe und

den Generator beeinflusst, da bei diesen sowohl die Reparaturzeit als auch die Fehlerrate
hoéher sind.

In der folgenden Abbildung 3-13 werden die Reparaturkosten betrachtet. Die Reparaturkosten
berlcksichtigen in diesem Fall nur die reinen Materialkosten. Somit beinhalten diese Kosten

keine Personalkosten oder Kosten auf Grund von Verzoégerung durch Witterungsbedingungen:

250000
200000
L}
g
S 150000
=
g
100000 ——
50000
0 A A A m .=
acto | Grease [
Electrical | Other Tower
Trans vit| Fichy | Yaw Pumps/ | Oilf |Heaters/| Serviee
G Hub | Blad Cantrals | € Co Sens Safety Founds
AT B = mer e/ Hyd | System " °"_"[’:" :P_"" enEer | ST | Motors | Cooling | Coolers | lems “u"n *
" o Lig.
ElMinar Repair 125 160 170 95 210 120 200 100 110 150 130 330 160 265 50 140
[IMajor Repair 2500 | 1500 | 1500 | 2300 | 3500 | 5300 | 2300 | 1000 | 3000 | 2000 | 2000 | 2400 | 2500 | 2400 | 2000 | 2000 | 1300 | 1200 | 1100
MMajor Realacment | 230000 | 95000 | 00000 | 70000 | 60000 | 13000 | 13500 | 14000 | 12500 | 13000 | 12000 | 10000 [i 0 0 0 0 o o

Abbildung 3-13: Reparaturkosten fir die verschiedenen Subkomponenten und Fehlerkategorien [35]

Wie in der Abbildung 3-13 zu sehen ist, sind die durchschnittlichen Kosten der Kategorie ,gro-
Rerer Austausch® am grofiten. Die Kosten fur groRere Reparaturen und kleinere Reparaturen
sind vergleichsweise so gering, dass diese deutlich weniger ins Gewicht fallen. Das Getriebe
verursacht mit 230.000 € die héchsten Kosten pro Fehler. In Kombination mit der zuvor ge-
zeigten hohen Fehlerrate und Reparaturzeit ist das Getriebe daher ein Haupttreiber der Ge-
samtbetriebskosten. Die Nabe und Blatter folgen dem Getriebe in der Hohe der Kosten. Die
Reparaturzeiten sind ebenfalls hoch, jedoch muss bemerkt werden, dass aufgrund der gerin-
gen Fehlerrate deren Anteil an den Gesamtbetriebskosten einer Offshore-Windenergieanlage

geringer ausfallt im Vergleich zum Getriebe oder Generator [35].

Die Abbildung 3-14 betrachtet die Anzahl der notwendigen Techniker fiir die Reparaturen an
den diversen Subkomponenten. Es ist zu erkennen, dass die Arbeiten an den Blattern, am
Getriebe und an der Nabe die meisten Techniker beim Auftreten eines Fehlers bendétigen.

Durch die héhere Fehlerrate des Getriebes im Vergleich zu den Blattern oder der Nabe tragt
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das Getriebe ebenfalls zu héheren Personalkosten bei. So konnen bei grof3en Austauschvor-
gangen bis zu 20 Techniker beteiligt sein, wobei meist ein kleineres Kernteam die Hauptrepa-
raturen durchfihrt und die anderen Techniker Hilfsarbeiten durchfiihren.
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Abbildung 3-14: Durchschnittliche Anzahl der Techniker fir die diversen Subkomponenten und Fehlerkategorien
(35]

In der Ausarbeitung wird nochmal ein Vergleich der ermittelten Kostenparameter mit der Arbeit
~Reference Cases for Verification of Operation and Maintenance Simulation Models for Offs-
hore Wind Farms*® durchgefihrt [36]. Dies kann in Tabelle 3-2 betrachtet werden:

Tabelle 3-2: Vergleich der durchschnittlichen Kosten mit einer anderen Ausarbeitung [35]

Minor Repair Major Repair Major Replacement
This Paper | Ref. [21] | This Paper Ref [21] This Paper Ref. [21]
4 (/ Turbine / Year) 6.81 3.00 1.17 0.31 0.29 0.08
Repair Time (Days) 6.67 7.50 17.64 24.00 116.19 52.00
Req. Technicians 2.61 2.00 3.44 3.50 9.14 5.00
Repair Cost £140 £1.000 £1726 £46,000 £40.906 £334.500

Der Tabelle 3-2 ist zu entnehmen, dass einige Kostenparameter sehr dhnlich sind, wie bspw.
fur die notwendigen Techniker in der Kategorie ,Major Repair®, wo die Werte sich nur um 0,06
unterscheiden. Betrachtet man die anderen Werte, so sind schon an einigen Stellen deutliche
Unterschiede vorzufinden. Dies kann damit begriindet werden, dass zum Beispiel fur die Feh-
lerkosten unterschiedliche Definitionen vorliegen. So werden in der Ausarbeitung von James
Carroll nur die Materialkosten als Fehlerkosten betrachtet, wodurch diese geringer ausfallen
als in der Ausarbeitung von I. Dinwoodie, da dieser vermutlich die Transportkosten, Personal-

kosten und Lagerkosten mit berlcksichtigt hat [35].
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Der Zweck der Ausarbeitung “Operations and maintenance issues in the offshore wind energy
sector - An explorative study” von Victoria Baagge-Engels und Jan Stentoft der University of
Southern Denmark besteht darin, einen Uberblick der O&M-relevanten Themen in der Offs-
hore-Windenergie zu geben. Dadurch sollten Methoden bzw. Schritte vorgeschlagen werden,
um die Stromgestehungskosten von Offshore-Windparks zu reduzieren. Die Ausarbeitung be-
zieht sich auf die danische Offshore-Windindustrie und untersucht sowohl die Literatur bezig-
lich O&M-Themen als auch die Sicht von 16 O&M-Experten in der Industrie. In der Literatur
konnten folgende vier Hauptthemen vorgefunden werden [37]:

e Themen beziglich der industriellen Reife der O&M-Offshore-Branche
o Distanz der Windparks und die jeweils vorhandene Wassertiefe
o Wetterbedingungen

e Gesetzliche Rahmenstruktur

Mittels einer Delphi-Studie konnten die Ergebnisse der 16 O&M-Experten, welche die O&M-
Kosten beeinflussen, in folgende drei Kategorien festgehalten werden [37]:

e Zu viele vorgegebene Regulierungen, welche eine schnelle Entwicklung bremsen
¢ Mangel an koordinierter Planung der Services, die an den Windparks durchgefuihrt wer-
den

¢ Mangel an einem gemeinsamen Ansatz, wie O&M strategisch koordiniert werden soll

Sowohl in der Literatur als auch der Industrie kann festgehalten werden, dass die gesetzliche
Rahmenstruktur bzw. zu viele vorgegebene Regulierungen ein Problem darstellen. Dadurch
werden innovative Mdglichkeiten eingeschrankt, weshalb es sinnvoll ist, die gesetzlichen Ein-
schrankungen zu recherchieren und deren Folgen fur die Branche aufzuschlisseln. Au3erdem
kann in Betracht gezogen werden, eine tiefgrindige Analyse durchzufihren, um spezielle Be-
reiche in der O&M-Branche zu identifizieren, welche bspw. standardisiert werden kénnten oder

groRere Freiheiten brauchten [37].

Es werden nun die OPEX bezuglich der prozentualen Verteilung néher betrachtet, indem di-
verse Quellen zu Hilfe genommen werden. In Abbildung 3-15 sind die durchschnittlichen
OPEX fur Offshore-Windparks zu sehen:
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Abbildung 3-15: Prozentuale Kostenverteilung der OPEX gemaR C. Réckmann [38]

Der Abbildung 3-15 kénnen finf Kostensegmente entnommen werden, welche sich in ,Opera-
tion“, ,Maintenance®, ,Port Activities®, ,License Fees" und ,Other Cost* aufteilen. Den gréfiten
Anteil mit 38% machen die ,Maintenance® bzw. Instandhaltungskosten aus, anschliel3end fol-
gen mit 31% die ,Port Activities* bzw. Hafenaktivitdten. Der Bereich ,Operation” bzw. Betrieb
betragt 15%. Die Offshore-Lizenzgebihren machen mit 4% den geringsten Anteil aus.

Die Abbildung 3-16 zeigt eine andere Verteilung der OPEX-Bestandteile an:

Allgemeinkosten 6%

Materialkosten 25%

Versicherungskosten
25%

Personalkosten 10%
externe
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Eigenstrom-
verbrauch 5%

Logistikkosten 25%

Abbildung 3-16:Prozentuale Kostenverteilung der OPEX gemafR Dr. Jorg Bottcher [39]
Die drei groRten Bestandteile sind die Materialkosten, Logistikkosten und die Versicherungs-

kosten mit jeweils 25%. AnschlieRend folgen die Personalkosten mit 10%, die Allgemeinkosten

mit 6%, der Eigenstromverbrauch mit 5% und die externen Servicekosten mit 4%.
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In der nachsten Abbildung 3-17 ist eine weitere Aufteilung der OPEX-Kosten in die verschie-
denen Segmente zu sehen, welche sich von den vorherigen Abbildungen unterscheiden:

Offshore wind O&M costs by segment (%)

= Marine logistics = Turbine spare parts

® Turbine labor ' Balance of plant

= Transmission = O&M management and facilities
u Fees, leases and taxes ® Insurance

Abbildung 3-17:Prozentuale Kostenverteilung der OPEX gemal Reuters Event [40]

Den grofdten Anteil mit 21% machen die Windenergieanlagenersatzteile aus. Mit 20% folgen
die Logistikkosten. 15% machen jeweils das Management des Betriebs und der Instandhaltung
sowie der Betrieb und die Instandhaltung selbst aus. Weitere 15% betragen Steuern, Gebiih-
ren und Mietvertrage. Die Personalkosten fur die Windenergieanlagen belaufen sich auf 13%.
Versicherungskosten liegen bei 10%, Unterstiitzung des Betriebs durch Hilfskomponenten bei
4% und Ubergangskosten bei 2%. Zuletzt folgt die Abbildung 3-18, welche die OPEX eines
500 MW Offshore-Windparks in Nigeria beschreiben:
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Abbildung 3-18: Prozentuale Kostenverteilung der OPEX gemaR S.O. Effiom et al. [41]
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Das groRte einzelne Kostensegment mit 44% sind die Ubertragungsgebiihren an das nigeria-
nische elektrische Netzwerk. Der Bereich ,Maintenance® bzw. Instandhaltung setzt sich aus
einzelnen Kostensegmenten zusammen, wie der ,Preventive Maintenance® mit 22%, der ,Cor-
rective Maintenance® mit 16%, ,Fixed Vessel“ mit 4%, ,Onshore task® mit 2% und ,Port* mit
1%, was zusammengesetzt 45% ergeben. Die ,Insurance® bzw. Versicherungskosten belau-

fen sich auf 9% und ,Lease” bzw. weitere GebUhren auf 2%.

Durch die Betrachtung der diversen Abbildungen zu den OPEX-Anteilen sollen gemeinsame
oder ahnliche Anteile aufgelistet werden, um so ein besseres Verstandnis der GréRenanteile

zu erhalten:

Tabelle 3-3: Vergleich der OPEX-Anteile

Abbildung | Mainte- | Material- | Logistik- | Personal- | Versiche- Geblhren,
nance kosten kosten kosten rungskosten | Mietver-
[%6] [%0] [%0] [%0] [%0] trage, Steu-

ern [%)]

Abbildung 38 - - - - 4

3-15 (1)

Abbildung - 25 25 10 25 -

3-16 (2)

Abbildung 15 21 20 13 10 15

3-17 (3)

Abbildung 45 - - - 9 2

3-18 (4)

Es kann aus den vorherigen Abbildungen zu den OPEX-Anteilen und der Tabelle 3-3 entnom-
men werden, dass der Vergleich der Anteile nicht mit Leichtigkeit durchzufiihren ist. Dies ist
darin begrindet, dass jeder Autor bzw. jede Quelle eine eigene Aufschliisselung der Kosten-
segmente durchfuhrt und keine definierte, einheitliche Aufschliisselung vorhanden ist. Deswe-
gen sind in einigen Betrachtungen Kostensegmente vorhanden, die in anderen Betrachtungen
nicht vorhanden, nicht so detailliert ausgefiihrt oder anders benannt sind und somit ein Ver-

gleich nicht méglich ist.

In der Tabelle 3-3 ist zu sehen, dass die Zahlen von (2) und (3) in mehreren Bereichen Uber-
einstimmen. So liegt die Differenz bei den Materialkosten bei 4%, bei den Logistikosten bei
5% und bei den Personalkosten bei 3%. GréRere Abweichungen liegen in den Bereichen Main-

tenance, Versicherungskosten und Gebihren, Mietvertrage und Steuern vor.
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Die Abweichungen im Bereich Maintenance kdnnen daher stammen, dass je nach Definition
und Auffassung in einer Betrachtung mehr Punkte mitbetrachtet worden sind als in anderen,
so liegt bspw. der Wert gemal? (3) bei 15%, was einen deutlichen Unterschied zu (1) und (4)
mit 38% und 45% ausmacht. Im Bereich Versicherungskosten haben (3) und (4) eine Differenz
von nur einem 1%, jedoch weicht (2) mit seinem 25% deutlich ab. Im letzten Bereich Gebiihren,
Mietvertrage und Steuern sind (1) und (4) relativ gleich (mit 2% Abweichung), (3) weicht jedoch
mit seinen 15% ab. Dies kann darin begriindet liegen, dass bspw.je nach Land/Region bzw.

Gewasser andere Steuern bzw. Gebuhren erhoben werden.
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4. Darstellung und Erklarung vorhandener Kostenmodelle

In diesem Kapitel werden verschiedene, vorhandene Kostenmodelle aufgezahlt und naher un-
tersucht. Unterschiedliche Kostenmodelle stehen offentlich als Berechnungstools oder auch
als Excel-Dateien im Internet zur Verfigung. Es wurden zudem zwei Kostenmodelle an der
HAW Hamburg im Rahmen von Abschlussarbeiten entwickelt, welche zur Verfiigung stehen
und ebenfalls betrachtet werden. Der Zweck der Betrachtung dieser Kostenmodelle ist es, die
positiven Aspekte bzw. Starken in das eigene Kostenmodell zu tberfihren.

4.1 OpenSource-Kostenmodelle aus dem Internet

Die folgenden Kostenmodelle sind 6ffentlich im Internet vorhanden:

Wind Energy Economics Calculator von der Danish Wind Industry Association [42]

2. Berechnungstool fur die Stromgestehungskosten des Bundesministeriums fur Wirt-
schaft und Energie [43]
LCoE-Calculator von der Danish Energy Agency [44]

4. Calculator of Levelized Cost of Electricity for Power Generation Technologies von
Agora Energiewende [45]
LCOE-Model von Megavind [46]
INNWIND.EU Cost Model [47]

Das erste Kostenmodell ,Wind Energy Economics Calculator® ist sehr grob und einfach aufge-
baut. Das Modell ist relativ alt und wurde zuletzt im Jahre 2003 aktualisiert. Das Modell kann
in drei Teile aufgeteilt werden. In Abbildung 4-1 ist der erste Teil des Wind Energy Economics
Calculators zu sehen:

Abbildung 4-1: Erste Teil des Wind Energy Economics Calculators [42]
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Es kann die betrachtete Lebensdauer fir die Investition, die Wahrung, der Preis der Windener-
gieanlage, die Installationskosten als prozentualer Bezug zu den Windenergieanlagenkosten

ausgewahlt werden, wodurch die Gesamtinvestitionskosten ermittelt werden.

Als n&chstes folgt der zweite Teil, indem das Nettoeinkommen aus dem Erlos des produzierten
Ertrags und den Betriebs- und Wartungskosten bestimmt wird, was in Abbildung 4-2 zu sehen
ist:

Abbildung 4-2: Zweite Teil des Wind Energy Economics Calculators [42]

Zuletzt folgt der dritte Teil, welcher die Differenz aus Einkommen und Ausgaben mit einem
auszuwahlenden Realzins berechnet. AuRerdem werden die Stromgestehungskosten als
auch die Rendite berechnet. Zusétzlich ist eine zeitliche Ubersicht tiber der Lebensdauer fiir

das Einkommen als auch Ausgaben gegeben (siehe Abbildung 4-3):

Abbildung 4-3: Dritte Teil des Wind Energy Economics Calculators [42]
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Abschlieend ist zu sagen, dass dieses Kostenmodell nicht geeignet ist, um einen Vergleich
von Zwei- und Dreiblattanlagen zu ermdglichen. Der Eingabebereich fir die CAPEX als auch
fur die OPEX ist deutlich zu einfach gehalten. Der Bereich der CAPEX konnte bspw. durch
detailliertere Angaben zu den Anlagenkomponenten (Rotorbléatter, Rotornabe, Pitchsystem,
Triebstrang, Gondel, Turm und der Jacketstruktur), der Logistik, der Parkverkabelung und dem
Standort ausgeweitet werden. Der Bereich der OPEX musste ahnlich detailliert ausgebaut
werden, da diese Kosten bspw. als Prozentanteil des Preises der Windenergieanlage berech-
net werden oder ein fester Endwert eingegeben werden muss, und somit die Kenntnis tber

die H6he der OPEX vom Anwender vorausgesetzt sind.

Das zweite Kostenmodell ,Berechnungstool fir die Stromgestehungskosten des Bundesmi-
nisteriums fur Wirtschaft und Energie®“, welches 2013 erstellt wurde, ist sehr kurzgehalten und
berechnet die Stromgestehungskosten fir die Offshore-Windenergie, was in Abbildung 4-4 zu

betrachten ist:

Abbildung 4-4: Berechnungstool fur die Stromgestehungskosten des Bundesministeriums fir Wirtschaft und Ener-
gie [43]

Das Kostenmodell bietet die Méglichkeit eine Auswahl von vorhandenen Werten auszuwahlen,
wodurch das Modell sehr benutzerfreundlich ist und somit von dem Anwender nicht erwartet,
alle Werte im Voraus zu wissen. Die folgenden Werte kdnnen ausgewahlt werden: Investiti-
onskosten, jahrliche Betriebskosten, Stilllegungskosten, kalkulatorischer Zinssatz, Bruttoer-

zeugung, Windparkverfugbarkeit, elektrische und sonstige Verluste, Abschattungsverluste.

Ein Nachteil am Modell ist jedoch, dass vom Anwender keine eigenen Werte eingegeben wer-
den konnen, sondern die vorgegebenen Werte ausgewahlt werden missen. Wiinschenswert

ware es gewesen, dass der Anwender sowohl die Mdglichkeit besitzt, aus einer Auswahl von
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vorhandenen Werten auszusuchen als auch eigene Werte eingeben zu kdnnen. Auch hier ist
das Modell sehr einfach gehalten, da die Bereiche fir die CAPEX und OPEX nicht weiter auf-
geschlusselt werden, sondern nur die endgultigen Werte (Investitionskosten und j&hrlichen
Betriebskosten) ausgewdahlt werden kénnen. Dies ist auch schon im ersten Kostenmodell der
Fall gewesen. Das Modell ist nicht fur einen Vergleich von Zwei- und Dreiblattanlagen geeig-

net.

Das dritte Kostenmodell ,LCoE-Calculator aus dem Jahr 2018 vergleicht verschiedene Ener-
gietechnologien miteinander, indem die Stromgestehungskosten flr jede Art von Energietech-
nologie berechnet werden. Daflr greift das Kostenmodell auf einige technologische Daten zu-
riick, wie bspw. ,Danish Energy Agency’s technology catalogue® und ,Projected cost of gene-
rating electricity 2015 [48]. Die Offshore-Windenergie als auch Onshore-Windenergie sind
ebenso enthalten. Das Kostenmodell bietet eine Auswahl von Eingabemdglichkeiten an, um

den Vergleich durchfihren zu kénnen, was in Abbildung 4-5 zu sehen ist:

Abbildung 4-5: Eingabefenster des LCoE-Calculators der Danish Energy Agency [44]

Aufgrund des Vergleichs verschiedener Energietechnologien enthélt das Kostenmodell keine
aufgeschlisselten Daten zu den CAPEX als auch OPEX von Offshore-Windenergieanlagen,
sondern es werden nur endglltige Werte in dem Modell angegeben. So werden bspw. die
OPEX in fixe und variable Betriebs- und Wartungskosten aufgeteilt, jedoch ist nicht genau
enthalten, woraus die fixen als auch die variablen Betriebs- und Wartungskosten sich zusam-

mensetzen.
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Ein Grund fur die zu geringe Aufschliisselung ist darin begriindet, dass verschiedene Energie-
technologien miteinander verglichen werden, wodurch fiir alle Technologien gemeinsame Pa-
rameter betrachtet werden missen und somit nicht jede Energietechnologie detailliert betrach-
tet werden kann, da es zu einer zu grof3en Datenmenge kommen wirde. So werden neben
CAPEX als auch OPEX bspw. Brennstoffkosten, Warmeerzeugung und CO,-Emissionen der
Technologien bericksichtigt. Aufgrund der zu geringen Aufschliisselung der Offshore-Wind-
energie in dem Modell als auch des vergleichenden Typs des Kostenmodells wird nicht auf
diesem Kostenmodell aufgebaut, da das eigene Kostenmodell sich speziell auf die Offshore-

Windenergie beziehen und ein Vergleich von Zweiblatt- und Dreiblattanlagen erméglichen soll.

Das vierte Kostenmodell ,Calculator of Levelized Cost of Electricity for Power Generation
Technologies” vergleicht sechs verschiedene Energietechnologien durch Berechnung der
Stromgestehungskosten miteinander und stammt aus dem Jahr 2014. Das Modell ist im Ver-
gleich zum dritten Kostenmodell sehr einfach und Ubersichtlich gehalten, sodass die Menge
der vorhandenen Daten im Modell Gberschaubar ist. Das vierte Kostenmodell geht nicht de-
tailliert auf die CAPEX und OPEX der Windenergie ein, wie auch schon das dritte Modell, was
darin begriindet liegt, dass hier ein vergleichender Typ von verschiedenen Energietechnolo-
gien vorliegt. Positiv am Modell ist die freie Eingabe von Parametern und die vorhandene Sen-
sitivitatsanalyse, sodass der Einfluss der Parameter auf die Stromgestehungskosten analysiert
werden kann. Fur Anwender, die sich nicht so gut auskennen, ware es besser, eine Auswabhl
von vorgegebenen Werten bereitzustellen, was im eigenen Modell berticksichtigt werden soll.
Das Eingabefenster fur das Kostenmodell kann in Abbildung 4-6 betrachtet werden:

Combined Cycle Gas Turbine (r sourdd Hard Coal (new)
Investment cost (EUR/KW) 900 900 2250 1500 1250 1500
WACC (%) 12% 12% 12% 12% 7% 7%
Technical lifetime of plant (years) 30 30 50 50 20 20
Fix operating cost (EUR/kWi/year) 27 27 56 45 3 38
Fuel cost (EUR/MWhtherm}) 232 232 10,0 10,0
CO2-Cost(EURACO2) 11,2 11,2 11,2 11,2
Efficiency (only fossil fuel plants, in % 60% 60% 50% 46%
C0O2 Emmission factor (tCO2/MWhtt 0,202 0,202 0,339 0,339
Full load hours per year (h) 4000 2000 6000 3000 2500 2000
|
Levelized Cost of Electricity (ct/kWh) 7,71 11,18 8,21 10,52 597 8,85

Abbildung 4-6: Eingabefenster des Calculator of Levelized Cost of Electricity for Power Generation Technologies
(45]
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Das fiinfte Kostenmodell ,LCOE-Model“ aus dem Jahr 2015 ist ein Modell zur Berechnung der
Stromgestehungskosten, welches sich ausschliefdlich auf die Offshore-Windenergie fokus-
siert. Deswegen ist das Modell deutlich detaillierter als die Kostenmodelle, welche verschie-
dene Energietechnologien miteinander vergleichen. Geeignet ist das Modell eher fir erfahrene
Anwender, da kaum Werte im Eingabebereich vorgegeben und somit alle Werte selbst einge-
geben werden missen. So kann bspw. fiir den Bereich Kosten ein einfacher oder ein detail-

lierterer Ansatz gewahlt werden.

Wahlt man den einfachen Ansatz aus, so muss man die Endwerte fiir die CAPEX bzw. OPEX
fur die einzelnen Jahre der Lebensdauer der Anlage eingeben, was flr unerfahrene Anwender
ohne genauere Datengrundlage schwierig ist. Beim detaillierten Ansatz werden die CAPEX
und OPEX in Unterkategorien aufgeteilt, wie bspw. Windturbinen, Onshore-Umspannwerk,
Offshore-Umspannwerk, Tragwerk und Kabel. AuRBerdem ist noch Platz fur eigene Unterberei-
che vorhanden. Der detaillierte Ansatz erfordert noch mehr Kenntnisse uber die GréRe der
Kosten der einzelnen Kategorien und ist somit fir erfahrene Anwender bzw. Unternehmen
geeignet. Dem Modell kann die Methode zur Auswahl von mehreren Anséatzen zur Berechnung
der Stromgestehungskosten entnommen werden, was im eigenen Modell bertcksichtigt wer-

den soll.

Das sechste Kostenmodell ,INNWIND.EU Cost Model“ wurde zuletzt im Jahr 2016 aktualisiert
und fokussiert sich speziell auf die Offshore-Windenergie. Das Kostenmodell berechnet wie
auch alle vorher genannten Modelle die Stromgestehungskosten. Es werden verschiedene
Typen von Blatt-, Triebstrang-, Turm- und Offshore-Tragwerk-Modellen vorgegeben, welche
ausgesucht werden kdnnen. AulRerdem kdnnen einige Parameter fur die Turbine, den Wind-

park und die Umgebungsbedingungen eingegeben werden, was in Abbildung 4-7 zu sehen ist:

| TURBINE INPUT PARAMETERS

INTERMEDIATE TURBINE RESULTS

RESULTS

10000 Power (kW)
178.0 Diameter (m)
90.0 Max Tip Speed (m/s)
1190 Hub height {m)
114 Rated speed (m/s)

1,01 Omega (rad/s)

9,66 RPM max

10520 Rated Torgue (kKMm)
24885 Rotor swept area (m2)

0,478 Rotor Cp_max (-)

WF Capacity Factor 0,425
Turbine Cost (ME€2012/MW) 1,372
BoP Cost (ME€2012/MW) 1,695
(CAPEX (ME2012/MW) 3,066
(O&M Direct Costs (€£/MWh) 34,81

10,0 Design speed (m/s)(|0,940 Drive Train Efficiency @ full load (100%) LCOE (£/MWh) 98,56
| 1: Innwind EU 10MTW R T Blade - scaled w Blade Model| 0,830 Drive Train Efficiency @ partial load (10%)
| ; : 1
i 2: Medium Speed (40:1) Innwind EU FwT - Sc "W Drive Train Model| 0,507 i gy e

1 RWwT 100w Standard - Scaled w Tower Model|

1 Jacket 100w FWT - Scaled w Offshore Support Structure
0% < > Reliability Surcharge (%)

WIND FARM DATA SITE CONDITIONS OTHER DATA

500 Total Capacity (MW)( 3,20 Mean Annual Wind Speed (m/s) £/ (2012) 1,250

9,0% Wake Losses (%) 2.00 Weibull shape factor k (-) S (2012) 1,320

2.0% Electrical Losses (%)

6,0% Availability Losses (%)

0&M Class 2b or 2c

'WT Price/Cost of componen 1,400

BoP Price/Cost Multiplier  1.000

Abbildung 4-7: Eingabe- und Ausgabeparameter fur das INNWIND.EU cost model [47]
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Die Eingabe von eigenen Modellen ist nicht mdglich, ohne das Kostenmodell zu erweitern. Die
CAPEX sind sehr aufgeschlisselt dargestellt. So werden detaillierte Angaben zu den einzel-
nen Anlagenkomponenten als auch zu den Balance of Plant (BoP) gemacht. Die OPEX wer-
den nicht so aufgeschlisselt angegeben wie die CAPEX, da nur ein direkter jahrlicher Endwert
in € MWh bzw. €/kW zur Berechnung der Stromgestehungskosten vorliegt. Aul3erdem ist das
Kostenmodell fiir Dreiblattanlagen entwickelt worden. AbschlieRend kann zum sechsten Kos-
tenmodell festgehalten werden, dass der Bereich der CAPEX detailliert angegeben und fir
eigene Kostenmodelle sehr interessant ist, da darauf theoretisch aufgebaut werden kdnnte.

Der Bereich der OPEX in dem sechsten Kostenmodell ist hingegen ausbaufahig.

AbschlieRend kann zu den aufgezahlten, im Internet 6ffentlichen OpenSource-Modellen ge-
sagt werden, dass durch Untersuchung der Kostenmodelle niitzliche Erkenntnisse fir den Auf-
bau eines eigenen Kostenmodells gesammelt werden konnten, da die Starken als auch

Schwéchen der einzelnen Modelle analysiert und erwahnt wurden.

4.2 Kostenmodelle der HAW Hamburg

Zwei weitere Kostenmodelle stammen aus Abschlussarbeiten an der HAW Hamburg. Durch
die Untersuchung dieser Kostenmodelle werden wichtige Erkenntnisse fir den Aufbau des
eigenen Kostenmodells gewonnen, da diese Modelle den Vergleich von Zweiblattanlagen und

Dreiblattanlagen beinhalten. Folgende zwei Kostenmodelle werden untersucht:

Masterarbeit ,Finanzmodell flr Zweiblatt-Offshore-Windenergieanlagen® [49]

2. Masterarbeit ,Sensitivitdtsanalyse und Vergleich der Stromgestehungskosten ver-
schiedener Betriebsszenarien von 20 MW Offshore Zweiblatt- und Dreiblattanlagen®
[50]

Das erste Kostenmodell stammt aus der Masterarbeit ,Finanzmodell fiir Zweiblatt-Offshore-
Windenergieanlagen® von Christiane Goetz aus der HAW Hamburg und wurde mittels Excel
realisiert. Das Ziel der Masterarbeit war ein Finanzmodell fur Zweiblatt-Offshore-Windenergie-
anlagen zu erstellen, welches die Stromgestehungskosten ermittelt. Es wurde untersucht, ob
Zweiblatt-Offshore-Windenergieanlagen einen wirtschaftlichen Kostenvorteil gegentber bli-
chen Dreiblatt-Offshore-Windenergieanlagen besitzen. Der Schwerpunkt des Kostenmodells
lag auf der Ermittlung der Investitionskosten (CAPEX) einer Zweiblatt-Offshore-Anlage im Ver-
gleich zu einer Dreiblatt-Offshore-Anlage. Die Ermittlung der Betriebskosten (OPEX) wurde

stark verallgemeinert angegangen.
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Zu Beginn des Kostenmodells liegt das Input-Tabellenblatt vor, in welchem diverse Parameter
ausgewahlt werden kénnen. Im Modell gibt es verschiedene farbige Eingabefelder. Bei den
dunkelblauen Feldern liegt eine Auswahl von Werten vor, von welchen ausgesucht werden
kann. Bei den grauen Feldern liegen konstante Werte vor, welche nur nach genauerer Kennt-
nis geandert werden sollten. Die Vorgabe einer Auswahl bei den dunkelblauen Feldern von
vorhandenen Werten ist benutzerfreundlich, jedoch ware es besser, dass trotzdem die M6g-
lichkeit besteht, auch eigene Werte eingeben zu kdnnen, falls der Bedarf beim Anwender be-
steht.

Da der Schwerpunkt des Kostenmodells bei den CAPEX lag, ist dieser auch sehr ausgepragt.
Die CAPEX wurden in die Bereiche Projektplanung, Kosten der Windenergieanlage, Logistik
und Parkverkabelung untergliedert. Diese Bereiche wurden detailliert aufgeschliisselt. So
wurde der Bereich der Kosten fir die WEA in die Anlagenkomponenten Rotorbléatter, Ro-
tornabe, Pitchsystem, Triebstrang, Gondel, Turm und Jacketstruktur aufgeteilt. Dieses Modell
ist bezliglich den CAPEX deutlich detaillierter als die meisten Kostenmodelle aus Kapitel 4.1,
bis auf das Kostenmodell von INNWIND, welches auch detailliert auf die Kosten der Anlagen-
komponenten eingeht, jedoch nicht so viele Auswahimdéglichkeiten im Gesamten fur die Ein-
gabeparameter bietet und nicht so detailliert auf die Logistik/Installation und Parkverkabelung
der Anlagen eingeht.

Die OPEX wurden so berechnet, dass die Betriebskosten in €/ MWh als Eingabeparameter
ausgewahlt werden kénnen und diese dann fur die Lebensdauer hochgerechnet werden. Es
wurde jedoch nicht ermittelt, woraus sich die Betriebskosten genau zusammensetzen bzw. wie

hoch die Kostenanteile an den Betriebskosten sind.

Das Modell enthélt eine Sensitivitatsanalyse und die Angabe der Rickbaukosten, was nicht
alle Modelle aus dem Kapitel 4.1 enthielten. Der Modellbereich der CAPEX wird fiir das eigene
Kostenmodell Gbernommen, umso ein vollstindigeres Kostenmodell zu erhalten, da der
OPEX-Bereich im ersten Kostenmodell einfach gehalten wurde und durch die eigene Ab-

schlussarbeit nun ausgeweitet werden soll.

Das zweite Kostenmodell stammt aus der Masterarbeit ,Sensitivitdtsanalyse und Vergleich der
Stromgestehungskosten verschiedener Betriebsszenarien von 20 MW Offshore Zweiblatt- und
Dreiblattanlagen® von Vincent Kanitz aus der HAW Hamburg und wurde mittels Excel realisiert.
Das Ziel der Masterthesis war es den Unterschied der Stromgestehungskosten von zwei Zwei-

blattkonzepten zu einer 20 MW Dreiblattreferenzanlage zu prognostizieren.
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Dafiur wurde ein eigenes Kostenmodell mit Hilfe von Excel erstellt, welches die Stromgeste-
hungskosten ermittelt und Sensitivitdtsanalysen beinhaltet, um den Einfluss verschiedener Pa-
rameter auf die Stromgestehungskosten von Zweiblattanlagen zu untersuchen.

Der Bereich der CAPEX ist detailliert aufgeschlisselt (bspw. die Anlagenkomponenten der
WEA), jedoch ist dieser wie das INNWIND-Kostenmodell im Bereich der Logistik und Parkver-
kabelung weniger ausgepragt als das erste Kostenmodell der HAW Hamburg. Dies ist durch
das Vorliegen eines Endwerts fir die Logistik- als auch Parkverkabelungskosten zu erkléren,
wobei beim ersten Kostenmodell mehrere Parameter ausgewahlt werden mussen, damit die
Endwerte bestimmt werden und somit mehr Variationsmdoglichkeiten auftreten. Fir die Berech-
nung der Investitionskosten bzw. CAPEX greift das zweite Kostenmodell auf die Berechnungs-
grundlagen von ,Wind Turbine Design Cost and Scaling Model“ von Fingersh, Hand & Laxson
aus dem Jahr 2006 und auf das ,Cost-Scaling-Model“ von NREL aus dem Jahr 2019 zuriick
[50].

Die OPEX bzw. Betriebskosten wurden in fixe und variable Betriebskostenanteile unterteilt,
woraus sich dann die gesamten jahrlichen Betriebskosten ergeben. Die Methodik ist daher
detaillierter als das erste Kostenmodell der HAW, welches direkt die jahrlichen Betriebskosten
angibt. Zusatzlich wurden jeweils fir die Dreiblatt- als auch Zweiblattanlage eigene Betriebs-
kosten angegeben, wobei die Hohe der jahrlichen Betriebskosten fur die Zweiblattanlage durch
die vorgegebenen Betriebskosten der Dreiblattanlage abgeleitet wurde. Das Ableiten der Be-
triebskosten fur die Zweiblattanlage erfolgte, aufgrund nicht vorhandener Daten, durch be-
stimmte Annahmen und Abschéatzungen, was zur Kenntnis genommen werden sollte. Das Mo-
dell enthalt eine Sensitivitatsanalyse, was positiv hervorzuheben ist. Fir das zweite Kosten-
modell kann festgehalten werden, dass die Ermittlung der OPEX im Vergleich zu den CAPEX

weniger detailliert ausgefuhrt ist.

Zusammenfassend kénnen aus dem Kapitel 4.1 und 4.2 die Erkenntnisse gesammelt werden,
dass die CAPEX in einigen Modellen detailliert angegeben wurden. So wird der Teil der
CAPEX vom ersten Kostenmodell der HAW fiir das eigene Kostenmodell verwendet, da der
Schwerpunkt der eigenen Masterarbeit auf dem Bereich der OPEX liegt und die Entwicklung
eines eigenen CAPEX-Bereichs den Rahmen dieser Ausarbeitung tUberschreiten wiirde. Es
konnte festgestellt werden, dass die meisten Modelle nur oberflachlich auf den Bereich der
OPEX eingehen. Das eigene Kostenmodell sollte benutzerfreundlich gestaltet werden, sodass
der Anwender sowohl bei den diversen Eingabeparametern eine Auswahl von Werten vorlie-
gen hat, als auch eigene Werte eingeben kann. Jedes der erwdhnten Kostenmodelle berech-

net die Stromgestehungskosten und verwendet diese als Vergleichsgrolie.
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Zusatzlich wurden die Stromgestehungskosten fur die Sensitivitatsanalyse betrachtet, indem
der Einfluss von Variationen diverser Parameter analysiert wurde. Auf3erdem wurden mehrere
Ansatze zur Berechnung der Stromgestehungskosten als Mdglichkeit gegeben. Die aufgezahl-
ten Punkte werden im nachsten Kapitel fiir das eigene Kostenmodell bertcksichtigt.
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5. Ausarbeitung und Anwendung eines eigenen Kosten-
modells

In diesem Kapitel erfolgt die Ausarbeitung und anschlie3ende Anwendung eines eigenen Kos-
tenmodells. Der Schwerpunkt der Ausarbeitung fallt auf den Kostenbereich der OPEX, da die-
ser, wie aus Kapitel 4 hervorgeht, in den vorhandenen und untersuchten Kostenmodellen we-

niger ausgepragt war als die CAPEX. Die Ausarbeitung erfolgt mit Hilfe von Excel.

Das Kostenmodell und der Schwerpunkt dieser Arbeit liegen auf dem OPEX-Kostenvergleich
fur Zwei- und Dreiblattanlagen, wodurch eine Quantifizierung der denkbaren Einsparpotentiale
erma@glicht werden soll. Das Kostenmodell verwendet fiir die Untersuchung der Dreiblatt- und
Zweiblattanlage eine 20 MW Anlage. Diese Dreiblattanlage mit 20 MW basiert auf den Daten
der 10 MW Anlage von INNWIND, welche durch INNWIND hochskaliert wurde. Aus der hoch-
skalierten Dreiblattanlage istim Rahmen des Forschungsprojekts ,X-Rotor“ an der HAW Ham-
burg die Zweiblattanlage mit 20 MW hervorgegangen. Es wird der Fall untersucht, dass der
Windpark aus 50 Anlagen besteht, eine Entfernung von 50 km zum Hafen besitzt und eine

Wassertiefe von 50 m aufweist.

Im ersten Abschnitt wird auf das Eingabefenster und den Aufbau des Kostenmodells einge-
gangen. Im zweiten Abschnitt wird detailliert auf den Kostenbereich der OPEX eingegangen
und erlautert, aus welchen Faktoren sich dieser zusammensetzt. Im dritten Abschnitt erfolgt

eine Auswertung der Ergebnisse bzw. eine kritische Beurteilung.

5.1 Eingabefenster und Aufbau des Kostenmodells

Das Eingabefenster fir das eigene Kostenmodell besteht aus drei Hauptteilen, welche in
CAPEX, BoP und OPEX eingeteilt werden kdnnen. Die Einteilung dieser Kostenbestandteile
erfolgt durch eine farbliche Kennzeichnung, wobei der Bereich der CAPEX griin, der Bereich
der BoP gelb und der Bereich der OPEX orange gefarbt ist. Wie in Kapitel 4 erwahnt, basieren
die Berechnungen der CAPEX und BoP auf dem Kostenmodell von C. Go6tz [49], wobei zur

Verbesserung der Transparenz die Primarquellen nochmals explizit erw&hnt werden.

Im ersten Eingabefenster kdnnen die Parameter fir die Leistungskennlinie eingegeben wer-

den, welche der INNWIND-Referenzanlage entsprechen und in Abbildung 5-1 zu sehen sind:
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Abbildung 5-1: Eingabefenster fir die Anlagenkennlinie

In der ersten Spalte ,Individuell“ kdnnen je nach Bedarf bestimmte Parameter fiir verschiedene
Anlagentypen eingegeben werden (Referenzanlagen oder andere Anlagen), wodurch das Ge-
wicht der einzelnen Komponenten als auch die Kosten berechnet werden. In der zweiten und
dritten Spalte stehen die Referenzdaten der Drei- und Zweiblattreferenzanlage und die zuge-
hdrigen berechneten Werte. Die Felder, in welchen die Parameter ausgewahlt werden kdnnen,
sind dunkelgriin markiert. Die Parameter, welche eine schwarze Schriftfarbe aufweisen, sind
sowohl fur die Zweiblatt- als auch Dreiblattreferenzanlage identisch. Die Parameter mit einer

hellblauen Schriftfarbe missen jeweils fur die Zwei- und Dreiblattanlage angepasst werden.

Als nachstes folgen die Eingabeparameter fiir die Anlagenkomponenten, welche die Rotor-
blatter, Rotornabe, Pitchsystem, Triebstrang, Gondel und den Turm enthalten. Die Abbildung
5-2 zeigt das Eingabefenster fur die Rotorblatter an, wobei die Rechnungen hier auf der Pri-
marquelle T.G. Chiciudean [51] basieren:

Abbildung 5-2: Eingabefenster fur die Rotorblatter
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Als néachstes folgen die Eingabeparameter fur die Rotornabe, das Pitchsystem und den
Triebstrang geman Abbildung 5-3, wobei alle Komponenten nach L. Fingersh [52] berechnet

werden:

Abbildung 5-3: Eingabefenster fir die Rotornabe, Pitchsystem und Triebstrang

Die Parameter fir das Gesamtgewicht und die Gesamtkosten der Referenzdaten, welche griin
markiert sind, weichen von den Werten der Spalte ,Individuell“ ab, da fir diese Referenzanla-
gen schon Werte fir das Gesamtgewicht vorliegen und nicht extra berechnet werden mussen.
Wirden fir die Referenzanlagen die griin markierten Gesamtgewichte nicht schon vorliegen,
dann wirde man die berechneten Gesamtgewichte der Spalte ,Individuell“ verwenden. Dies
ist bspw. fur das Gewicht der Rotornabe zu sehen, welches laut Referenzdaten 278.649 kg
betragt und von der Spalte ,Individuell“ mit 122.353 kg abweicht und folglich auch die Gesamt-
kosten der Nabe. Wenn man nicht die Referenzanlagen auswahlen mdchte, sondern die Kos-
ten fur eine andere Anlage berechnen will und die Gesamtgewichte nicht schon vorliegen,
dann sind die berechneten Werte der Spalte ,Individuell“ zu entnehmen, da diese das Gesamt-

gewicht und die Gesamtkosten berechnen.

Das folgende Eingabefenster entsprechend Abbildung 5-4 ist fir die Gondel und den Turm,
wobei auch diese Komponenten nach T.G. Chiciudean [51] und L. Fingersh [52] berechnet

werden:
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Abbildung 5-4: Eingabefenster fir die Gondel und den Turm

Durch Eingabe der Parameter fur die diversen Anlagenkomponenten werden die zugehdrigen
Kostenanteile ermittelt und als Gesamtkosten der Anlage angezeigt, was in Abbildung 5-5 zu
sehen ist:

Abbildung 5-5: Ausgabe der Gesamtkosten fur die Anlage

Das folgende Eingabefenster in Abbildung 5-6 zeigt die Kosten fur die Jacketstruktur, wobei

die Berechnungen entsprechend W. De Vries [53] erfolgt sind:
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Abbildung 5-6: Eingabefenster fir die Jacketstruktur

Die folgenden Eingabefenster in Abbildung 5-7 zeigen den Bereich der Logistik und der Park-
verkabelung an, wobei am Ende die Gesamtkosten fiir die BoP angezeigt werden. Die Berech-
nungen fir die Logistikkosten erfolgten gemaf C. Gétz [49]:

Abbildung 5-7: Eingabefenster fur die Logistik- und Parkverkabelungskosten
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Es wurde nur kurz auf die Eingabefenster fur die CAPEX und BoP eingegangen, da diese
genauer in der Arbeit von C. G6tz [49] erlautert werden. Der Hauptfokus liegt auf dem Bereich
der OPEX, welcher nun genauer im nachsten Abschnitt erlautert wird und den Schwerpunkt
dieser Ausarbeitung ausmacht.

5.2 OPEX

In diesem Abschnitt erfolgt die Erlauterung, Kostenberechnung und Auswertung der OPEX. In
den Unterkapiteln 5.2.1, 5.2.2 und 5.2.3 erfolgt die Erlauterung des Eingabefensters, des all-
gemeinen Berechnungsteils und der erweiterten Berechnung der Zweiblattanlage, wobei die
Abbildungen und die ermittelten Werte in diesen Unterkapiteln exemplarisch fiir die Zweiblatt-
anlage angegeben wurden. In Unterkapitel 5.2.4 erfolgt der Vergleich und die Auswertung der
Ergebnisse zwischen Zwei- und Dreiblattanlagen, weshalb in diesem Unterkapitel sowohl Ab-

bildungen und Werte fur die Zweiblattanlage als auch fir die Dreiblattanlage vorliegen.

5.2.1 Eingabefenster

Es folgt nun der erste Teil des Eingabefensters fiur die OPEX, welcher in Abbildung 5-8 zu

sehen ist:

Abbildung 5-8: Eingabefenster fur die OPEX beziglich der allgemeinen Angaben und Faktoren fir die Zweiblattan-
lage
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Es konnen zuerst die allgemeinen Angaben fir die OPEX eingegeben werden, welche die
Betriebsdauer des Windparks, Dauer des Vollwartungsvertrags, Erhéhung der jahrlichen Be-
triebskosten nach Ablauf des Wartungsvertrags, Inflation, Meerestiefe, Parkwirkungsgrad,
WACC vor Steuern und die Vergitung enthalten. In der zweiten und dritten Spalte sind die
Werte fur die Zwei- und Dreiblattreferenzanlage vorgegeben, welche fett markiert sind und als
Standard dienen.

Anschlieend folgen die Eingabefaktoren fur die Zweiblattanlage. Diese sind der Erosionsfak-
tor fur die Zweiblattanlage, da die Zweiblattanlage sich mit 101 m/s Blattspitzengeschwindig-
keit schneller dreht als die Dreiblattanlage, wodurch ein héherer Erosionsschaden an den Blat-
tern entsteht. Es kann dabei ausgewahlt werden, ob dieser mitberlicksichtigt werden soll oder
nicht. AuRerdem miussen fir die Zweiblattanlage noch weitere Faktoren berticksichtigt werden,

welche einen Einfluss auf die OPEX ausliben.

Diese sind die hthere Belastung der Pitchsysteme bei Zweiblattanlagen, der Langenfaktor der
Blatter, der Gewichtsfaktor der Blatter, der Gewichtsfaktor der Pitchsysteme, der Chordfaktor
fur die Blatter und somit auch der Flachenfaktor, der 2/3-Faktor und der Kostenfaktor aufgrund
des Generators. Auf jeden dieser Einflussfaktoren wird genauer im nachsten Abschnitt einge-
gangen, da diese eine wichtige Rolle fur die Berechnungen spielen und den Kostenunterschied
der OPEX fur die Zwei- und Dreiblattanlagen ausmachen.

Weitere Eingabeparameter sind in Abbildung 5-9 zu sehen, welche sich mit der Art der War-
tung bzw. Wartungsstrategie, Schiffen, Helikoptern und Technikern auseinandersetzen (siehe
Kapitel 2.4):
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Abbildung 5-9: Eingabefenster fir die OPEX beziglich der Wartungsstrategie, Transportmittel und Techniker

So kann als Wartungsstrategie zwischen der korrektiven Instandhaltung (sofort), korrektiven
(sofort) und praventiven Instandhaltung (vorausbestimmt), korrektiven (sofort) und préaventiven
Instandhaltung (vorausbestimmt + zustandsorientiert) ausgewahlt werden, wobei fiir das Be-
rechnungsszenario die zuletzt genannte Methode ausgewahlt wird, da diese die realistischste
Methode ist.

Es kann ausgewahlt werden, wie hoch die Wahrscheinlichkeit sein soll, dass mittels Zustand-
stiberwachung (CMS, engl: Condition Monitoring System) Fehler vorhergesagt werden kon-
nen. FUr das vorhandene Berechnungsszenario wurde persdnlich eine Wahrscheinlichkeit von

30% angenommen.

Der nachste Parameter bezieht sich auf das Wartungskonzept, welches in onshore- und offs-
hore-basierte Konzepte unterteilt werden kann, wobei sich das offshore-basierte Konzept
nochmal aufteilt als Konzept mit Ubernachtungsschiff oder als Hotel-Plattform. Fiir das Be-

rechnungsszenario wird ein offshore-basiertes Konzept mit Ubernachtungsschiff verwendet.
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Der Grund, weshalb ein offshore-basiertes Konzept verwendet wird, ist darin begriindet, dass
im Berechnungsszenario eine Entfernung des Windparks zum Hafen von 50 km betrachtet
wird und onshore-basierte Konzepte typischerweise bis zu einer Entfernung von 30 km agieren
[15].

Als nachstes kann ausgewahlt werden, wie groR die durchschnittliche Entfernung des Uber-
nachtungsschiffs bzw. der Hotel-Plattform zu den Anlagen sein soll, welche 5 km betragt. Ein
weiterer wichtiger Faktor betrifft das Wetter. Dieses Thema kann sehr komplex angegangen
werden, indem Wettermodelle mit Monte-Carlo-Simulationen simuliert werden, welche be-
stimmte Wetterfenster berticksichtigen an denen das Arbeiten offshore maoglich ist. Fir das
eigene Kostenmodell wurde ein einfacher Ansatz gewahlt, indem eine feste Anzahl von Tagen
gewahlt wurde, an denen das Arbeiten offshore moglich ist. Gemaf der Literatur schwankt
diese Anzahl zwischen 100 bis 200 Tage [38]. Fur das Berechnungsszenario wurde der Wert

mit einer Anzahl von 150 Tagen gemittelt.

Der nachste wichtige Parameter ist die Datengrundlage fir die Fehlerraten der Anlagenkom-
ponenten. Es konnten der Literatur zwei Datengrundlagen entnommen werden. Die erste Da-
tengrundlage stammt aus der Arbeit ,Failure Rate, Repair Time and Unscheduled O&M Cost
Analysis of Offshore Wind Turbines® von J. Carroll aus dem Jahr 2015 (siehe Kapitel 3.2) [35].
Die zweite Datengrundlage stammt aus der Arbeit ,Financial assessement and simulation of
O&M costs of offshore wind energy projects” von J. Guerreiro aus dem Jahr 2015 [30], welche
eine grobe Datengrundlage fir die Fehlerraten und Reparaturkosten liefert. Diese Datengrund-
lage ist im Vergleich zu der Grundlage von Carroll wesentlich gréber, da nur vier Anlagenkom-
ponenten betrachtet werden und nur die Fehlerraten und Reparaturkosten angegeben werden.
Aulerdem liegt bei Carroll noch eine Unterteilung der Fehlerkategorien in ,Major Replace-
ment*, ,Major Repair‘ und ,Minor Repair* vor, wobei Guerreiro im Gegensatz dazu nur die
Kategorie ,Major Replacement” berucksichtigt. Bei Carroll werden deutlich mehr Anlagenkom-
ponenten betrachtet. Aufgrund der genannten Argumente wird hauptsachlich die Datengrund-
lage von J. Carroll verwendet. Es folgen als weitere Parameter die Kosten und Geschwindig-
keiten fir die verschiedenen Schiffe und Helikopter. Des Weiteren kénnen die Kosten fir die
Techniker ausgewahlt werden. Die Kosten fur die Schiffe und Helikopter basieren auf der Stu-
die ,Kostensenkungspotentiale der Offshore-Windenergie in Deutschland® [24]. Die Geschwin-
digkeiten stammen aus der Arbeit ,A lifecycle techno-economic model of offshore wind energy
for different entry and exit instances” [54] und ,,CL-Windcon-D4.5-Operation-and-maintenance-
cost-modelling“ [55]. Die Kosten flr die Techniker stammen aus ,Modelling and simulation of

the operation and maintenance of offshore wind turbines® [56] und aus [55].
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Es folgen die Betriebskosten, welche in Abbildung 5-10 zu sehen sind:

Abbildung 5-10: Eingabefenster flr die OPEX bezlglich der Betriebskosten

Es kénnen die Pachtgebiihren, die Versicherungskosten, die Netzgebihren und der prozen-
tuale Anteil der Betriebsflihrungskosten an den OPEX ausgewahlt werden. Die Pachtgebiihren
und Netzgeblhren stammen aus der Arbeit ,A parametric whole life cost model for offshore
wind farms® [29] und die Versicherungskosten stammen aus der Studie ,Kostensenkungspo-

tentiale der Offshore-Windenergie in Deutschland® [24].

Zuletzt sind die Gesamtkosten fur alle WEA fiir das erste Betriebsjahr in Abbildung 5-11 zu

betrachten:

Abbildung 5-11: Ausgabe der ermittelten Gesamtkosten der OPEX im Eingabebereich

5.2.2 Allgemeiner Berechnungsteil

In diesem Abschnitt geht es um den Berechnungsteil der OPEX der Dreiblatt- und Zweiblatt-
anlage, wobei fur die Zweiblattanlage noch weitere bestimmte Feinheiten bericksichtigt wer-

den mussen, welche jedoch im nachsten Abschnitt besprochen werden.

Zuerst folgen zur Ubersicht die Eingabeparameter aus den Eingabefenstern fiir die Berech-
nung der OPEX gemé&NR Abbildung 5-12:
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Abbildung 5-12: Eingabeparameter fur die Berechnung der OPEX

Weitere wichtige Daten zur Ermittlung der OPEX basieren auf der Datengrundlage von
J. Caroll [35], welche in Abbildung 5-13 zu sehen ist. Aufgrund der Gréf3e sind nicht alle
Anlagenkomponenten zu sehen. Die komplette Datengrundlage kann im Anhang betrachtet

werden:
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Daten gemdfs J.Carroll fiir die korrektive Instandhaltung
Fehlerraten [FehlerfTurbineflahr]
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox  Blades Grease Qil/ Cooling Lig.

Major Replacement 0,001 0,001 0,095 0,134 i 0,001 0,000
Major Repair 0,119 0,042 0,321 0,038 li 0,007 0,006
Minor Repair 0,549 0,312 0,485 0,395 i 1,013 0,407
Mo Cost Data 0,048 0,150 0,098 0,046 0,035 0,058

Durchschnittliche Reparaturzeiten [hfFehler]
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox  Blades Grease Qil/ Cooling Lig.
r

Major Replacement 50 36 162 462 576 0
Major Repair 23 21" 22 2" 24 18
Minor Repair 11 5”7 7 g” 10 4
No Cost Data 17 8 13 7 28 3

Reparaturkosten [€/Fehler] (bezieht sich nur auf das Material, enthilt keine Transport und Personalkosten)
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox  Blades Grease Qil/ Cooling Lig.

Major Replacement 193.098 116.296 © 51.351 | 2.6/4.813  1.381.599 -
Major Repair 26.206 27911 7 2895 20074 " 19.682 23.259
Minor Repair 2.396 12797 137 1454 7 22m 1.861

Mo Cost Data
Durchschnittliche Anzahl der Techniker [Techniker/Fehler]
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox  Blades Grease Qil/ Cooling Lig.

Major Replacement 4 5 8 17 21 1]
Major Repair 3 3 3 3 3 3
Minor Repair 2 A 2 2 2 2
Mo Cost Data 3 L 2 2

Abbildung 5-13: Datengrundlage flr die korrektive Instandhaltung basierend auf J. Caroll [35]

Die Datengrundlage wurde farblich so aufbereitet, dass Werte mit rotem Hintergrund am groi3-
ten sind und Werte mit grinem Hintergrund am geringsten. Die Datengrundlage I&sst sich in
vier Gruppen aufteilen, welche die Fehlerraten, durchschnittliche Reparaturzeiten, Reparatur-
kosten und durchschnittliche Anzahl der Techniker betrifft. Diese Gruppen sind wiederum in
die Fehlerkategorien ,Major Replacement®, ,Major Repair‘ und ,Minor Repair® aufgeteilt (siehe
Kapitel 3.2).

Die Daten basieren auf einer grol3en Grundlage von ca. 350 dreiblattrigen Offshore-Windan-
lagen, welche eine Leistung von 2 MW bis 4 MW und einen Durchmesser von 80 m bis zu 120
m aufweisen. Da die Untersuchung des Kostenunterschieds fir 20 MW Anlagen erfolgt, ist
eine Skalierung der Datengrundlage notwendig. Da die Leistung in der Datengrundlage fir
Anlagen zwischen 2 MW und 4 MW schwankt, wurde die Mitte und somit 3 MW genommen.
Dies gilt ebenso fur den Durchmesser, weshalb 100 m genommen wurden. Die Skalierung von
3 MW auf 20 MW Anlagen erfolgt tiber den Durchmesser, wobei diese Art von Skalierung nur

die Gruppe ,Reparaturkosten betrifft.
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Es wurde angenommen, dass die Gruppen ,Fehlerrate” und ,durchschnittliche Anzahl der
Techniker” gleich bleiben und nicht durch die Skalierung beeinflusst werden. Bei der Gruppe
~durchschnittliche Reparaturzeiten“ wurden die Komponenten ,Blades®, ,Hub®, ,Generator®,
,Gearbox®, ,Pumps/Motors®, ,Heaters/Coolers®, ,Yaw System®, ,Tower/Foundation® in der
Fehlerkategorie ,Major Replacement® skaliert, da davon auszugehen ist, dass die Turme fur
die 20 MW Anlage wesentlich hoher sind als bei den 3 MW Anlagen. Daraus resultieren hohere
Kranzeiten als auch Vorbereitungszeiten fur das Austauschen der genannten Komponenten.
Es wurde davon ausgegangen, dass die Kranzeiten ungefahr doppelt so lang dauern, weshalb

ein linearer Skalierungsfaktor von 2 verwendet wurde.

Die Skalierung der Gruppe ,Reparaturkosten erfolgte gemaR dem ,Wind Energy Handbook*

von T. Burton [57], wobei folgende Gleichungen verwendet wurden:

D 3
€, (D) = 0,8 C(100) - (0,9 (—) +0,1) (5.1)

100
Die Gleichung (5.1) dient zur Kostenskalierung aller Komponenten bis auf den Generator und
den Regler. Dabei ist D der Durchmesser der hochskalierten Anlage. C(100) beschreibt die
Kosten der jeweiligen Anlagenkomponente der Anlage mit einem Durchmesser D von 100 m.

C,(D) beschreibt die Kosten der hochskalierten Anlage.

Es folgt die Gleichung (5.2), welche zur Ermittlung der hochskalierten Kosten fiir den Genera-

tor dient;

D 2
C,(D) = 0,158 - C;(100) - (0,9 (—) +0,1) (5.2)

100
Zuletzt folgt die Gleichung (5.3), die zur Ermittlung der hochskalierten Reglerkosten gilt und

wie die vorherigen Gleichungen vom Durchmesser D abhéangt:

D\ D \?
Cs(D) = C-(100) - (0,72 (—) +0,1422 (ﬁ) +0,1378) (5.3)

100
Die Datengrundlage fiir die praventive Instandhaltung basiert auf ,Reference Cases for Verifi-
cation of Operation and Maintenance Simulation Models for Offshore Wind Farms*® von I. Din-
woodie [36] und kann in Abbildung 5-14 betrachtet werden:
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Abbildung 5-14: Datengrundlage fir die praventive Instandhaltung geman I. Dinwoodie

Die Daten von I|. Dinwoodie beziehen sich auf eine 3 MW Offshore-Anlage mit einem Durch-

messer D von 90 m. Auch hier wurde ein linearer Skalierungsfaktor von 2 beziiglich der Re-

paraturzeit angenommen. Die Reparaturkosten wurden geméaR Gleichung (5.1) skaliert. Die

Anzahl der Techniker und die Fehlerrate wurden nicht verandert.

Als nachstes wurden die Daten von J. Carroll weiter aufbereitet [35], um die OPEX letztendlich

berechnen zu kénnen. Die aufbereiteten Daten sind in Abbildung 5-15 zu sehen:

Ausgabe der Berechnungsparameter fiir die OPEX
Fehler/Jahr fiir alle Anlagen gemiR J.Carroll
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox Blades Grease 0il/ Cooling Lig.

Major Replacement 4,75

Major Repair 597 2,10 16,05 : 0,
Minor Repair 2747 4060 24,25 20,35
No Cost Data 2,40 7,50 4,30 2,30 17 2,90

Techniker/Jahr fiir alle Anlagen

Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox Blades Grease Oil/ Cooling Lig.

Major Replacement 37,5

Major Repair 17,3 6,7 43,3 ;

Minor Repair 63,2 81,2 53,4 43,5 j 40,7
No Cost Data 6,7 17,3 11,3 51 46 5,8

Reparturzeit in Stunden/Jahr fiir alle Anlagen

Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox Blades Grease Qil/ Cooling Lig.
Major Replacement ?6'3,5_ 19,2

Major Repair 134,5 44,1 358,2 41,8 7.9 54
Minor Repair 293,2 203,0 1579 158,0 5143 814
Mo Cost Data 40,8 60,0 63,7 16,1 49,5 8.7

Kosten fiir die Techniker fiir die Reparatur fiir alle Anlagen im Jahr
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox Blades Grease Oil/ Cooling Lig.

Major Replacement 2.021.284 |

Majar Repair 162,854 20.745 1.086.691 17.790 18 :
Minor Repair 1.296.478 1.153.852 589.558 480.557 3.829.305 231.509
No Cost Data 19.152 72.450 52.438 5.703 15.905 3.532

Materialkosten fiir alle Anlagen im Jahr
Pitch/Hydraulic Other Components Generator Gearbox Blades Grease Oil/ Cooling Lig.

Major Replacement 6.437 5815  243.915 [205961059]  46.053

Major Repair 156.364 58613 48077 55241  6.561 6.978
Minor Repair 79.556 51938 | 3321 28711  112.980 37.866
No Cost Data

Transportkosten fiir alle Anlagen im Jahr [€]
Major Replacement
Major Repair
Minor Repair
No Cost Data
Mietkosten Ubernachtungsschiff im Jahr [€]
3.300.000

Abbildung 5-15: Aufbereite und skalierte Datengrundlage von J. Carroll
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In den ersten drei oberen Bereichen sind die Fehler, Techniker und die Reparaturzeit pro Jahr
fur alle Anlagen des Windparks zu sehen. Die Anzahl der Fehler fir alle Anlagen pro Jahr fy,p
berechnen sich aus der Anzahl der WEA ny, 5, und den Fehlern pro Anlage pro Jahr fiyga4.

fwp = fwea "wea (5.4)

Die Anzahl der Techniker pro Jahr fur den Windpark nr., wp setzen sich aus der Anzahl der
Fehler fur alle Anlagen pro Jahr fi,» und der Anzahl der Techniker pro Fehler nrecp renier ZU-
sammen.

Nrechwp = fwp *NTechFehler (5.5)

Die Reparaturzeit fur alle Anlagen pro Jahr tg,,, wp berechnet man durch die Anzahl der Fehler

fur alle Anlagen pro Jahr fy,p und der Reparaturzeit pro Fehler tgep penier-

tRep,WP = fWP ’ tRep,Fehler (5.6)

Aus diesen drei Faktoren kdnnen die Kosten fir die Techniker Kyq-pniker D€2Uglich der Repa-
ratur aller Anlagen im Jahr, die Materialkosten fir alle Anlagen im Jahr und die Transportkos-
ten fur alle Anlagen im Jahr ermittelt werden. Die Kosten Krecnniker D€rechnen sich mit Glei-

chung (5.7), wobei crecpniker,stunae fir den Stundensatz eines Technikers steht:

KTechniker = Nrech,wp * tRep,WP ) CTechniker,Stunde 6.7

Die Materialkosten fiir alle Anlagen im Jahr Ky;teriq; €rhalt man aus der Anzahl der Fehler fir

alle Anlagen pro Jahr fy,p und den Reparaturkosten pro Fehler cgep, renier:

Kymaterial = fWP * CRep,Fehler (5.8)

Die Transportkosten fir alle Anlagen im Jahr wurden je nach Fehlerkategorie und Wartungs-
strategie (onshore-basiert oder offshore-basiert) anders berechnet. Fur die Kategorie ,Major

Replacement” wurden die Transportkosten K fur on- und offshore-based folgenderma-

Maj.Repl.

Ren berechnet:
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Kraspen. = fwpmajRept. " 2 <%) *Kjack up (5.9)
Dabei steht sy, ., fur die Entfernung des Windparks zum Verladehafen, v; 4 vy fur die Ge-
schwindigkeit des Jack-Up-Schiffs, 1,852 fir den Umrechnungsfaktor von Knoten in km/h,
Kjack up flr den Stundensatz des Jack Up-Schiffs und fy p pqjrepi. flr die Anzahl der Fehler
fur alle Anlagen pro Jahr fur die Kategorie ,Major Replacement®. Der Faktor 2 ergibt sich aus
der Hinfahrt zur Anlage aufgrund des Tausches der Komponente und der Rickfahrt zum Ver-
ladehafen.

Fur die Kategorie ,Major Repair‘ wurden die Transportkosten onshore KTMaj.Repair—on. folgender-
malen berechnet:

K =(fi . ..2.(%).1{ 4(&))4_“ .
TMaj Repair-on. WP,Maj.Repair Very - 1,852 CTV 365 WP,Maj.Repl. (5.10)

SHafen) (365 - W)
.. ( Kooy # [ ————
vHeli Heli * 365 )

Dabei steht vqry fur die Geschwindigkeit des Personentransferschiffs, K., fir den Stunden-
satz des Personentransferschiffs, vy,;; fur die Geschwindigkeit des Helikopters und K,;; fur
den Stundensatz des Helikopters. Der Faktor W beschreibt den Anteil der Tage, die aufgrund
gutem Wetter fir Arbeiten genutzt werden kdnnen. An den Tagen, an denen das Wetter zu
schlecht ist, um mit dem Schiff zu fahren, wird davon ausgegangen, dass der Transport der

Techniker mittels Helikopter moglich ist.

Fur die Kategorie ,Minor Repair® wurden die Transportkosten KTMm_Repair onshore- und

offshore-based berechnet nach:

SHafen+Uber+Platt
KTMin.Repair - fWP,Min.Repair ‘2 ( Very 1,852 ) *Kerv (5.11)

Der Parameter sy entiper+piate IN Gleichung (5.11) beschreibt die Distanz zum Verladehafen

oder zum Ubernachtungsschiff bzw. zur Hotelplattform, was wiederum von der Wartungsstra-
tegie abhangt.

Die offshore-based Transportkosten K bezuglich der Fehlerkategorie ,Major Repair”

Maj.Repair—of f

wurden berechnet durch:
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SUber+Platt w
KTMaj.Repair—off = (fWP,Maj.Repair Ter (UCTV . 1,852) ’ KCTV 4 365 ) + (fWP,Maj.Repair (5.12)

365 — W)
365

9. SHafen+Uber+Platt

*Khet; - (
VHeli

Der Parameter sypo,+piqee DESChreibt die Distanz des Windparks zum Ubernachtungsschiff
bzw. der Hotelplattform. Zu berticksichtigen ist, dass die Gleichungen (5.9) bis (5.12) verein-
fachte Anséatze auf eigenen Uberlegungen darstellen, um die Transportkosten zu ermitteln.
Der gewahlte Ansatz bertcksichtigt die maximalen Kosten, da fur jeden einzelnen Fehler eine
An- und Anfahrt bertcksichtigt wird. Es ist davon auszugehen, dass in der Realitat mit einer
Fahrt mehrere fehlerhafte Anlagen angefahren werden, wodurch die Kosten geringer ausfallen

wirden.

Zuletzt sind noch die jahrlichen Mietkosten fir das Ubernachtungsschiff Kjpernacntung ZU S€-

hen/berechnen:

— 5.13
KUbernachtung = Cibernachtung ' twetter ( )
Dabei steht cypernacniung fUr die taglichen Mietkosten des Ubernachtungsschiffs und tyc¢rer

fur die nutzbaren Tage im Jahr aufgrund des Wetters.

Die Gesamtwartungskosten fir die korrektive (sofortige) Instandhaltung Kgesamt korrektiv 9€-

mafl J. Carroll [35] berechnen sich fur alle Kategorien nach Gleichung (5.14):

KGesamt,korrektiv = KTechniker + KMaterial + KT + (KUbernachtung) (5'14)

Die Kosten fur die korrektive Instandhaltung (onshore-based) werden durch Summation der
ersten drei Terme berechnet. Fur die Betrachtung (offshore-based) muss noch der Term
Kipernachtung @ddiert werden, welcher die jahrlichen Mietkosten des Ubernachtungsschiffs be-
ricksichtigt, falls diese Variante als Eingabeparameter gewahlt wurde, weshalb diese in Glei-

chung (5.14) in Klammern steht.

Durch Anwendung der Gleichung (5.14) erhélt man folgende Abbildung 5-16:
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Abbildung 5-16: Berechnung der Gesamtwartungskosten fir die korrektive Instandhaltung gemaf J. Carroll

Es folgen die weiter aufbereiteten Daten von |. Dinwoodie fir die praventive Instandhaltung
[36], welche in Abbildung 5-17 zu sehen sind:

Abbildung 5-17: Aufbereite Datengrundlage von |. Dinwoodie

Die in Abbildung 5-17 ermittelten Werte geman der Datengrundlage von I. Dinwoodie [36] wur-
den identisch zu J. Carroll [35] berechnet, wodurch man die Gesamtwartungskosten fir die

praventive Instandhaltung erhdlt, welche vorausbestimmt bzw. geplant ist.

Zuletzt folgt die Berechnung der Gesamtwartungskosten Kgesame korrektiv+praventiv TUr die Kor-
rektive Instandhaltung (sofort) und praventive Instandhaltung (vorausbestimmt + zustandsori-
entiert). Letztere bertcksichtigt, CMS-Systeme, die mit einer bestimmten Wahrscheinlichkeit
Fehler vorhersagen kdnnen, um diese vorzubeugen. Fir die Berechnung wurde folgender An-
satz verwendet, welcher auf der Arbeit ,A parametric whole life cost model for offshore wind

farms“ von M. Shafiee basiert [29]:

n n
KGesamt,korrektiv+p‘réventiv =1-Pyp- Z /1j ' Kkorrektivj +(Pg Z lj ' Kpréventivj) + KGesamt,préventiv (5.15)
j=1 j=1
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Der Term (1 — Py) -2?21/1]- *Kiorrektiv beschreibt den Anteil der Gesamtkosten der korrekti-

ven Instandhaltung, welcher durch den CMS-Faktor P, reduziert wird. Dieser Faktor steht fir
die Wahrscheinlichkeit, dass ein Fehler mittels CMS vorhergesagt werden kann. Der Term

(P4 -Z}‘:llj . Kpraventivj) beschreibt den Anteil der Gesamtkosten der praventiven Instandhal-
tung (zustandsorientiert), welche mittels CMS Fehler vorhersagen kann. Der letzte Term
KGesamt,praventiv D€SChreibt den Anteil der Gesamtkosten der praventiven Instandhaltung (vo-

rausbestimmt), welcher in einem bestimmten Intervall fest eingeplant ist und unabhangig vom

CMS-Faktor P, ist. Der Faktor A; beschreibt die Fehlerrate fur die jeweilige Anlagenkompo-
nente j und Kkorrektiv; wie auch Kpraventiv; stehen flir die Kostenanteile der jeweiligen Anla-

genkomponenten j.

Die Ubersicht im Kostenmodell fiir die verschiedenen Wartungsstrategien kann Abbildung 5-18

enthommen werden:

Abbildung 5-18: Ubersicht der Gesamtwartungskosten fiir die verschiedenen Wartungsstrategien

Die OPEX in € pro Jahr lassen sich wie folgt berechnen:
OPEX = (KGesamt + KPacht + KVersicherung + KNetz + KErtragsverlust) "B (5.16)

Dort steht Kgesam: fur die Gesamtwartungskosten je nach Wartungsstrategie, Kpqcp: fur die
Pachtgebuhren an das BSH, Kyersicherung fUr die Versicherungskosten, Ky, fur die Netzge-
bihren, B fir den prozentualen Anteil der Betriebsfihrungskosten an den OPEX und
Kgreragsveriuse TUr die Kosten aufgrund von Stillstandszeiten durch Reparaturen. Letztere Kos-
ten erhalt man gemaf Gleichung (5.17), wobei M,; den Nettoertrag des Windparks pro Jahr
beschreibt und cyergitung die Vergitung flr den eingespeisten Strom:

KErtragsverlust =M - tRep,WP " Cyergiitung (5.17)

Die Ubersicht der Bestandteile zur Berechnung der jahrlichen OPEX kann in Abbildung 5-19

betrachtet werden:
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Abbildung 5-19: Berechnung der jahrlichen OPEX

Durch die Berechnung der jahrlichen OPEX erfolgt nun die Ermittlung der Gesamtkosten der
OPEX Uuber die Betriebsdauer des Windparks. In Abbildung 5-20 sind die Parameter zur Be-

rechnung der Gesamtkosten zu sehen:

Abbildung 5-20: Ubersicht der Parameter fiir die Berechnung der Gesamtkosten der OPEX

Fur die Berechnung der OPEX Uiber den Betriebsjahren und somit der gesamten Betriebsdauer
muss beachtet werden, dass zu Beginn der Vollwartungsvertrag des Anlagenherstellers giiltig

ist, wodurch folgende Gleichung gilt:

i (5.18)
OPEX; = OPEX;_; - (1 + m)

In Gleichung (5.18) steht OPEX; fur die OPEX flr das jeweilige Betriebsjahr j, welches be-
trachtet wird. Die Inflation wird Gber den Parameter i ausgedrtickt. Nach dem Ablauf des Voll-
wartungsvertrag wird einmalig ein Erhéhungsfaktor c, fir das Jahr, an dem der Vertrag abge-

laufen ist, beaufschlagt. AnschlieRend werden die folgenden Jahre bis zum Ende der Betriebs-

dauer gemaf Gleichung (5.18) weiter berechnet. Die OPEX fur die einzelnen Betriebsjahre j
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kdnnen anschlieRend aufsummiert werden, wodurch man die OPEX fir die gesamte Betriebs-
dauer erhéalt. Die Abbildung 5-21 stellt die eben genannten Berechnungen im Kostenmodell
dar:

Abbildung 5-21: Berechnung der OPEX Uber den Betriebsjahren

Fur die noch spatere Berechnung der Stromgestehungskosten sind die OPEX unter Berlick-
sichtigung der Weighted Average Cost of Capital OPEXy, 4¢¢,; notwendig, welche wie folgt be-

rechnet werden:

OPEX; (5.19)

WACCY’
1+ =00 )

OPEXWACC,j =

Die OPEX unter Bertcksichtigung der WACC OPEXy, 4¢¢,; konnen in Abbildung 5-22 betrach-

tet werden:



5 Ausarbeitung und Anwendung eines eigenen Kostenmodells 78

Abbildung 5-22: Berechnung der OPEX Uber den Betriebsjahren unter Berticksichtigung der WACC

5.2.3 Berechnung der Zweiblattanlage

Wie im vorherigen Abschnitt erwéhnt, ist der Ablauf der Berechnung der OPEX fur die Zweib-
lattanlage grofBtenteils identisch, wobei bestimmte Faktoren berlcksichtigt werden missen
und in diesem Abschnitt erklart werden.

Es folgt die Abbildung 5-23, welche aus dem Kostenmodell stammt und eine Ubersicht der
verschiedenen Faktoren aufzeigt:

Abbildung 5-23: Faktoren fir die Zweiblattanlage
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Der erste Faktor, der fur die Berechnung der OPEX der Zweiblattanlage eine wichtige
Rolle spielt, ist die Erosion. Die Zweiblattreferenzanlage des Forschungsprojekts
,X-Rotor — Zweiblatt* an der HAW Hamburg dreht sich mit einer Blattspitzengeschwindigkeit
von 101 m/s, wobei die Dreiblattanlage sich mit 90 m/s dreht. Aufgrund der schnelleren Um-
drehung entsteht ein hoherer Erosionsschaden. Um diesen Schaden bzw. Faktor zu ermitteln,
wurde die Arbeit ,Extending the life of wind turbine blade leading edges by reducing the tip
speed during extreme precipitation events” von J. Bech [58] aus dem Jahr 2018 ndher unter-
sucht.

Die Arbeit untersuchte den Einfluss von Regentropfen mit verschiedenen TropfchengroRen
und Regenintensitaten auf die Vorderkanten der Blatter und berechnete fur verschiedene Re-

gelungsstrategien die zu erwartende Lebensdauer.
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Abbildung 5-24: Akkumulierter Regen zur Entfernung der Beschichtung fur verschiedene Blattspitzengeschwindig-
keiten [58]

In Abbildung 5-24 sind Wd6hlerkurven einer Probe mit beschichtetem Aluminium zu sehen,
welche auf den Ergebnissen der Firma PolyTech A/S basieren. Die Wo6hlerkurven sind fur
Regentropfen mit einer Gré3e von 1,5 mm, 2,0 mm und 2,5 mm aufgetragen. Auf der vertikalen
Achse sind die Blattspitzengeschwindigkeiten und auf der horizontalen Achse der aufsum-
mierte Regen, der notwendig ist, um die Aluminiumbeschichtung zu entfernen. Fur jede Tropf-
chengréRe wurde aul3erdem die Regenintensitat in mm/h, die Stunden pro Jahr mit der jewei-
ligen Regenintensitat und der prozentuale Jahresanteil zugeordnet, was in Abbildung 5-25 zu
sehen ist:
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Abbildung 5-25: Verschiedene Daten fur die Berechnung der Erosion basierend auf [58]

AnschlieRend wurde der aufsummierte Regen bis zum Schaden anhand Abbildung 5-24 fir
die jeweilige Blattspitzengeschwindigkeit abgelesen. Es wurden Blattspitzengeschwindigkei-
ten von 60 m/s bis 120 m/s betrachtet. Es wird hier nur eine Blattspitzengeschwindigkeit aus

Platzgriinden gezeigt. Die komplette Ubersicht der Ergebnisse befindet sich im Anhang.

Mit der Regenintensitéat Ry ensitsr UNd dem aufsummierten Regen bis zum Schaden Rgcpqden

kann die Zeit bis zum Fehler der Beschichtung tgz.n;e, berechnet werden:

RSchaden (5.20)

Rlntensitét

tFehler -

Der Schaden D bzw. die Fehlerrate lasst sich gemaR Gleichung (5.21) mit der Haufigkeit der

Regenintensitat Hy, ;ensits: UNd der Zeit bis zum Fehler der Beschichtung tpep e berechnen:

p = Hitensitat (5.21)

tFehler

In Abbildung 5-26 sind die Ergebnisse flr eine Blattspitzengeschwindigkeit von 100 m/s auf-

gelistet:

Abbildung 5-26: Ergebnisse fir eine Blattspitzengeschwindigkeit von 100 m/s

Der Schaden in Abbildung 5-26 wirde auftreten, wenn das ganze Jahr die Anlage konstant
mit 100 m/s drehen wirde. Um sich der Realitat zu ndhern und den auftretenden Schaden
genauer zu berechnen wird die Rayleigh-Verteilung der Windgeschwindigkeit mit einbezogen
und eine gleiche Regenwahrscheinlichkeit fur alle Windgeschwindigkeiten angenommen, was

in Abbildung 5-27 fur die Referenzdreiblattanlage zu sehen ist:
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Abbildung 5-27: Berechnung des Schadens unter Berlicksichtigung der Rayleigh-Verteilung der Windgeschwindig-
keit

Mit Hilfe der Rayleigh-Verteilung der Windgeschwindigkeit kdbnnen die Schadensanteile fir die
vorhandenen Blattspitzengeschwindigkeiten gemafl dem Verlauf der Leistungskurve ermittelt
und anschliel3end aufsummiert werden, wodurch man den Gesamtschaden erhalt. Dies wurde
im Kostenmodell auch fir die Zweiblattanlage fiir verschiedene Blattspitzengeschwindigkeiten
berechnet (Dzyeiniare) UNd ins Verhaltnis mit der Dreiblattreferenzanlage Dpyeipiqr: 9€S€LZL,
wodurch man den Faktor fur den erhdhten Erosionsschaden fg,,5i0n der Zweiblattanlage er-
halt:

_ Dzweiviart (5:22)

f Erosion —
DDreiblatt

Fur die Zweiblattanlage mit einer Blattspitzengeschwindigkeit von 101 m/s betragt der Scha-
den 0,93 Fehler pro Jahr und fir die Dreiblattanlage mit einer Blattspitzengeschwindigkeit von
90 m/s 0,28 Fehler pro Jahr, wodurch man einen Erosionsfaktor von 3,33 erhélt. Die Abbildung

5-28 zeigt die Ubersicht fiir den Erosionsfaktor im Kostenmodell auf:
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Abbildung 5-28: Ubersicht der Berechnung fiir den Erosionsfaktor

Der ermittelte Erosionsfaktor fur die Zweiblattanlage wird in die Datengrundlage von J. Carroll
fur die korrektive Instandhaltung eingebaut [35], indem die Annahme getroffen wird, dass die
Erosion sich komplett auf die Fehlerkategorie ,Minor Repair® der Blatter auswirkt. Dies wird
durch die Multiplikation des Erosionsfaktors als linearer Faktor auf die urspriingliche Fehlerrate
fur die Dreiblattanlage erreicht. Es sollte noch zusatzlich erwéhnt werden, dass das Erosions-
problem nicht unbekannt ist und Schutzkonzepte bzw. Ldsungen der Firma Polytech

vorliegen [59].
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Als nachster Faktor fir die Berechnung der OPEX der Zweiblattanlage spielt die héhere Be-
lastung der Pitchsysteme eine Rolle. Der sogenannte ,Actuator Duty Cycle (ADC)" beschreibt
den zurlickgelegten Weg der Pitchsysteme, welcher fir die speziellen Zweiblattanlagen aus
dem X-Rotor Projekt bis um das 5-fache hoher sein kann als bei Dreiblattanlagen gemanR den
Erkenntnissen des Forschungsprojekts ,X-Rotor“ an der HAW Hamburg. Es wurde zusétzlich
die Firma ,Thyssenkrupp rothe erde Germany GmbH" per Mail kontaktiert, um zu erfahren,
inwiefern sich der Wartungsaufwand der Pitchlager fur die Zweiblattanlage im Vergleich zur
Dreiblattanlage andert, wenn die Pitchlager entsprechend der Belastung dimensioniert sind.
Deren Antwort war, dass die Wartung der Lager auf das Nachschmieren und seltenen Dich-
tungsaustausch beschréankt ist und dass es bei den Dichtungen auf die zuriickgelegte Strecke
und die UV-Strahlung ankommt, wobei es insgesamt zu keinen groRen Kostenunterschied

zwischen der Wartung der Pitchsysteme von Zwei- und Dreiblattanlagen kommen sollte [60].

Aus diesem Grund wird gemal , Thyssenkrupp rothe erde Germany GmbH* der 1-fache Pitch-
weg und gemaR ,X-Rotor* der 5-fache Pitchweg fir die Eingabe ins Kostenmodell gewahilt.
Die hdhere Belastung und somit der erhdhte Pitchweg wird als linearer Faktor bei der praven-
tiven (vorausbestimmten) Instandhaltung angenommen, wodurch sich die Zeit fur die Inspek-
tionen der Pitchsysteme erhoht. Es wird die Annahme getroffen, dass die Inspektion der Pit-
chsysteme fur Dreiblattanlagen fir Megawattklassen von 3-5 MW ca. 2 Stunden in Anspruch
nimmt. Da 20 MW Anlagen betrachtet werden, wird zusatzlich angenommen, dass sich die
Inspektion um das Doppelte erhéht und somit 4 Stunden betrégt, da die Pitchlager grof3er sein
werden. Wie der Abbildung 5-14 entnommen werden kann, betragt die Reparaturzeit pro An-
lage bei der praventiven Instandhaltung 115 Stunden, wovon 3,33% die Pitchsysteme ausma-
chen. Neben der Reparaturzeit wird auch der Anteil der Kosten fur die Pitchsysteme an den
Gesamtreparaturkosten pro Anlage durch den Faktor der erhohten Belastung linear beein-

flusst.

Ein weiterer Faktor ist der Langenfaktor f;;,4. fUr das Zweiblatt, welcher die ErhGhung der
Blattlange der Zweiblattanlage gegeniiber der Dreiblattanlage beschreibt. Dieser Faktor be-
tragt fur die Referenzanlage 1,0192. Somit sind die Blatter der Zweiblattanlage ungefahr 2%
langer. Der Langenfaktor hat zudem einen Einfluss auf den Flachenfaktor frs-ne » Welcher fol-

gendermalien berechnet wird:

fFléche = fChord ' sziinge (5.23)
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Der Chordfaktor f-horq iIn Gleichung (5.23) fur die Zweiblattanlage beschreibt die Profiltiefe
des Blattes, welche im Verhaltnis zur Dreiblattanlage 1,189 betragt. Man erhalt einen Flachen-
faktor der Grof3e 1,235.

Nach getroffener Annahme beeinflussen der Langenfaktor und der Flachenfaktor die korrek-
tive Instandhaltung, wobei sich diese auf die durchschnittliche Reparaturzeit und die Repara-
turkosten der Blatter auswirken. Die Annahme resultiert aus der Uberlegung, dass die Blatter
durch die Faktoren in der LAnge und Flache grolier werden, weshalb es dann langer dauert
die Blatter zu inspizieren/reparieren und folglich die Kosten steigen. Genauer wirken die Fak-
toren auf die Gruppe ,Blades” in den Fehlerkategorien ,Major Repair® und ,Minor Repair®. Es
treten Linienfehler auf wie bspw. Vorderkantenrisse/Hinterkantenrisse und Flachenfehler wie
bspw. Blitzschaden und Abnutzungsschaden. Da in der Literatur keine genaueren, prozentu-
alen Angaben bezuglich der Verteilung von Flachenfehlern und Linienfehlern gefunden wurde,
wurde die Annahme getroffen, dass der Langenfaktor als auch der Flachenfaktor sich zu je-
weils 50% auf die genannten Fehlerkategorien auswirken.

Der Flachenfaktor wirkt sich auch auf die praventive Instandhaltung aus, da aufgrund der er-
héhten Blattflache die auZerliche und innerliche Blattinspektion langer dauert. Dies wird eben-
falls fir den Anteil der Blattinspektion an der Gesamtreparaturzeit und an den Gesamtrepara-

turkosten linear angenommen.

Der nachste Faktor ist der Gewichtsfaktor der Blatter, welcher das erhohte Gewicht der Blatter
der Zweiblattanlage im Vergleich zur Dreiblattanlage beschreibt. Dieser Faktor betragt fur die
Referenzanlage 1,32. Der Faktor wirkt sich voraussichtlich auf die korrektive Instandhaltung
der Gruppe “Blades” in der Fehlerkategorie ,Major Replacement” bezliglich der Reparaturkos-
ten aus, da durch das erhdhte Gewicht der Blatter auch die Materialkosten der Blatter héher

und somit die Blatter teurer sind.

Ein weiterer Faktor ist der Gewichtsfaktor der Pitchsysteme, welcher das erhéhte Gewicht der
Pitchsysteme der Zweiblattanlage im Vergleich zur Dreiblattanlage beschreibt. Durch den Aus-
tausch mit der Firma ,Thyssenkrupp rothe erde Germany GmbH* per Mail konnte festgestellt
werden, dass die Ermittlung der Masse eines Pitchsystems aus dem Kubischen der Multipli-
kation des Chordfaktors und des Langenfaktors resultiert [60]. Somit wiegt ein Pitchsystem der
Zweiblattanlage 78% mehr als ein Pitchsystem der Dreiblattanlage, wodurch fir das Gesamt-
pitchverhaltnis von der Zwei- zur Dreiblattanlage ein Faktor von 1,186 resultiert. Der Faktor
wirkt sich auch auf die korrektive Instandhaltung beztiglich der Reparaturkosten und der Re-

paraturzeiten fur die Gruppe ,Pitch“ aus. Bei den Reparaturkosten wirkt sich dieser auf alle
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Fehlerkategorien aus und bei den Reparaturzeiten wirkt sich dieser auf die Kategorie ,Major
Repair” und ,Minor Repair“ aus. Fur die Reparaturzeiten der Kategorie ,Major Replacement*
wird davon ausgegangen, dass dieser Faktor kaum Einfluss hat und das Austauschen der
Pitchsysteme ungefahr gleich lange dauert.

Der Generator fur die Zweiblattanlage ist leichter als fir die Dreiblattanlage, wodurch eine
Kostenreduzierung von 7% vorliegt, geman ,X-Rotor” [50]. Dieser Kostenfaktor von 0,93 fur
die Zweiblattanlage wirkt sich auf die Gruppe ,,Generator® der korrektiven Instandhaltung aus.
Der Faktor wirkt sich auf die Reparaturkosten und die Reparaturzeiten aus. Der Generator

verhalt sich bezlglich der Reparaturkosten und Reparaturzeiten analog zu den Pitchsystemen.

Der letzte und offensichtlichste Einflussfaktor ist der sogenannte ,2/3-Faktor®, da bei der Zwei-
blattanlage ein Blatt weniger gewartet werden muss. Dieser beeinflusst die korrektive als auch
praventive Instandhaltung der Blatter und Pitchsysteme. Bei der korrektiven Instandhaltung
wurde der Faktor in allen Fehlerkategorien fiir die Fehlerraten der Gruppen ,Blades“ und
,Pitch* einberechnet. Fir die praventive Instandhaltung wurde der Faktor fiir die Blatt- und

Pitchinspektion beziiglich der Reparaturzeit wie auch den Reparaturkosten beriicksichtigt.

5.2.4 Auswertung der Ergebnisse fur die OPEX

In diesem Abschnitt werden die Berechnungsergebnisse fur die OPEX der Zweiblattanlage
naher betrachtet und mit der Dreiblattanlage verglichen. Wie im vorherigen Kapitel erwéhnt,
wird das folgende Standardszenario betrachtet:

o Wartungsstrategie: korrektive (sofort) und praventive Instandhaltung (vorausbestimmt
+ zustandsorientiert)

e Wartungskonzept: offshore-basiertes Konzept mit Ubernachtungsschiff

o Datengrundlage: J. Carroll [35]

e Wabhrscheinlichkeit der Voraussage des CMS: 30%

¢ Anzahl der Arbeitstage im Jahr aufgrund gutem Wetter: 150 Tage

Fur das erwdhnte Szenario wird ein Normalfall fur die Zweiblattanlage definiert, indem alle
erwahnten Einflussfaktoren aus dem vorherigen Kapitel berticksichtigt werden. AnschlieRend
wird der Einfluss jedes einzelnen Faktors fir die Zweiblattanlage auf den Normalfall betrachtet.

In Abbildung 5-29 ist die Ubersicht der Ergebnisse als absoluter Betrag in € zu sehen:
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Abbildung 5-29: Ubersicht der Ergebnisse fiir die jahrlichen OPEX mit den jeweiligen Einflussfaktoren in €

Die Abbildung 5-29 zeigt die jahrlichen OPEX in € flr den Normalfall und die jahrlichen OPEX
fur den Fall, dass der jeweilige Faktor auf 1 gesetzt wurde. AulRerdem wird noch der ,Best
Case” aufgefuhrt, bei welchem die Erosion nicht berticksichtigt wird, der Kostenfaktor fir den
Generator 0,93 betragt und alle anderen Faktoren auf 1 gesetzt wurden. Dies wurde fir die
Zweiblattanlage mit 1-facher und 5-facher Pitchbelastung durchgefiihrt. In der letzten Zeile
sind die OPEX fir die Dreiblattanlage aufgezeigt, welche unabhangig von den verschiedenen

Einflussfaktoren der Zweiblattanlage sind und deswegen gleich sind.

Die jahrlichen OPEX betragen flr den Normalfall der Dreiblattanlage 152.771.023 €, fir die
Zweiblattanlage mit 1-facher Belastung 153.472.467 € und mit 5-facher Belastung
157.048.071 €. Die Kosten fur die Zweiblattanlage sind mit 1-facher und 5-facher Belastung
im Vergleich zur Dreiblattanlage 0,46% und 2,8% hdher. Somit ergeben sich fir die Zweiblatt-
anlage mit 1-facher Pitchbelastung hdhere jahrliche OPEX von 701.444 € und fir die 5-fache
Pitchbelastung 4.277.048 €.

Die jahrlichen OPEX von Dreiblattanlagen mit Anlagenklassen von 4 MW, 6 MW und 8 MW
variieren gemafl der Kostenstudie von Prognos/Fichter zwischen 112.000.000 € und
138.000.000 € [24]. Die ermittelten OPEX befinden sich etwas tuber den angegebenen Kosten
in der Studie, jedoch befinden sich diese in der gleichen GroRenordnung und kénnen somit

als plausibel betrachtet werden.

Fir den Fall, dass die Erosion nicht berticksichtigt wird, erhélt man fir die Zweiblattanlage mit
1-facher Pitchbelastung Kosten in Héhe von 150.383.906 €, wodurch man im Vergleich zur
Dreiblattanlage 1,56% an OPEX spart. Dies entspricht einem Betrag von 2.387.116 € an jahr-
lichen OPEX. Fir die 5-fache Pitchbelastung ohne Beriicksichtigung der Erosion liegen auch
hohere Kosten der Zweiblattanlage im Vergleich zur Dreiblattanlage vor. Betrachtet man sich
den ,Best Case®, so liegen fir die 1-fache Pitchbelastung Kosten in Héhe von 149.874.576 €
vor, was einer Kostenersparnis der OPEX von 1,9% entspricht. Der Fall, bei welchem der
Kostenfaktor fir den Generator auf 1 gesetzt wurde und alle anderen Faktoren unverandert
bleiben, entspricht dem ,Worst Case®. Fur die 1-fache Pitchbelastung beim ,Worst Case* be-

tragen die jahrlichen OPEX 153.610.813 €, wodurch man im Vergleich zur Dreiblattanlage
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0,55% an hoheren Kosten erhalt. Auch bei allen anderen Féallen sind die jahrlichen OPEX der
Zweiblattanlage hoher als fur die Dreiblattanlage, was in Abbildung 5-29 und Abbildung 5-30
betrachtet werden kann:

Abbildung 5-30: Ubersicht der prozentualen Kostenénderung der jahrlichen OPEX der Zweiblattanlage im Vergleich
zur Dreiblattanlage fur die jeweiligen Einflussfaktoren

In der ersten und zweiten Zeile der Abbildung 5-30 stehen die prozentualen Kostenanderun-
gen im Vergleich zur Dreiblattanlage. In der dritten Zeile steht der Einfluss der einzelnen Fak-
toren auf die OPEX im Normalfall. Wie zu sehen ist, hat der Erosionsfaktor als einzelner Faktor
einen starken Einfluss auf die OPEX der Zweiblattanlage, da fur die 1-fache Pitchbelastung
der einzige Fall vorliegt, bei denen die OPEX fiir die Zweiblattanlage geringer sind als fir die
Dreiblattanlage (abgesehen vom ,Best Case®). Der prozentuale Einfluss der einzelnen Fakto-
ren auf die OPEX im Normalfall und der ,Best Case* aus Abbildung 5-30 werden nochmal

graphisch in Abbildung 5-31 dargestellt:

Prozentualer Einfluss der einzelnen Faktoren
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Abbildung 5-31: Einfluss der einzelnen Faktoren der Zweiblattanlage auf die OPEX
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Der ,Best Case” hat eine Kostenanderung von 2,36% und weist somit die hochste Anderung
auf, da dieser die bestmogliche Konstellation darstellt. Betrachtet man sich die Faktoren ein-
zeln, dann hat der Erosionsfaktor den gré3ten Einfluss mit 2,02%. Der Flachenfaktor hat mit
0,39% den zweitgrofdten Einfluss auf die OPEX. Der Gewichtsfaktor fir die Pitchsysteme mit
0,16%, der Langenfaktor mit 0,09% und der Gewichtsfaktor der Blatter mit 0,01% haben eher
einen geringeren Einfluss. Beim Generator erzielt man bei den OPEX fur die Zweiblattanlage
eine Kostendnderung von -0,09%, wenn man den Faktor auf 1 setzt, wodurch héhere Kosten
im Vergleich zum Normalfall entstehen und somit dies dem ,Worst Case* entspricht.

Die Ergebnisse unter den getroffenen Annahmen fir die X-Rotor Anlage zeigen, dass die
OPEX einer Zweiblattanlage héher sind als fur eine Dreiblattanlage, und zwar im Bereich zwi-
schen 0,46 bis 2,8%. Dies kann eventuell auf den ersten Blick etwas merkwirdig erscheinen,
da man davon ausgehen wirde, dass die OPEX fir eine Zweiblattanlage geringer sind. Als
erstes ist an den 2/3-Faktor zu denken, da ein Blatt weniger gewartet werden muss, wodurch
die OPEX sinken. Ein weiterer Faktor, wodurch die OPEX der Zweiblattanlage geringer sein
sollten, ist der Gewichtsfaktor des Generators. Jedoch stehen im Gegensatz dazu andere Fak-
toren, welche die OPEX der Zweiblattanlage steigen lassen wie der Erosionsfaktor, Gewichts-
faktor der Pitchsysteme, Flachenfaktor, Langenfaktor und der Gewichtsfaktor der Bléatter, was
in Summe zu den leicht héheren OPEX der Zweiblattanlage fuhrt. Wichtig zu erwahnen ist,
dass die getroffenen Annahmen im vorher erwahnten Kapitel die Genauigkeit der Ergebnisse
beeinflussen, weshalb die Ergebnisse kritisch zu betrachten sind. Mit genaueren Daten kdnnte
das eigene Modell angepasst bzw. erganzt werden, wodurch es auch sein kann, dass die
OPEX fir die Zweiblattanlage geringfigig niedriger sind als fir die Dreiblattanlage. Aul3erdem
ist die hier vorliegende Auslegung der Zweiblattanlage entscheidend, da davon bspw. der Fla-
chenfaktor, der Gewichtsfaktor des Generators, die Pitchbelastung und der Erosionsfaktor ab-

hangen.

Als Néchstes werden die Gesamtwartungskosten 36.092.669 €/Jahr aus Abbildung 5-19 be-
trachtet, wobei die Kosten fur die korrektive Instandhaltung 18.076.688 €/Jahr gemaf Abbil-
dung 5-16 und die Kosten fur die praventive Instandhaltung 18.029.990 €/Jahr gemafd Abbil-
dung 5-17 betragen. Die prozentuale Verteilung der Kosten fir die jahrlichen OPEX der Drei-
blatt- und Zweiblattanlage (mit 1-facher Pitchbelastung) basierend auf Abbildung 5-19 sind in
Abbildung 5-32 zu betrachten:
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Abbildung 5-32: Prozentuale Kostenverteilung der jahrlichen OPEX fiir die Zwei- und Dreiblattanlage

Die prozentualen Kostenverteilungen der jahrlichen OPEX fir die Zwei- und Dreiblattanlage
ahneln sich, wobei die Unterschiede durch die Gesamtwartungskosten hervorgerufen werden.
Die Gesamtwartungskosten fur die Dreiblattanlage betragen 23,26% und fur die Zweiblattan-
lage 23,52% der jahrlichen OPEX. Die Einflussfaktoren fir die Zweiblattanlage wirken sich auf
die Gesamtwartungskosten aus, wobei die meisten Faktoren sich vor allem auf die korrektive

Instandhaltung auswirken und nun genauer betrachtet werden.

In Abbildung 5-33 ist die prozentuale Kostenverteilung der einzelnen Komponenten fur die
korrektive Instandhaltung ohne Berilicksichtigung der Transportkosten fur die Zweiblattanlage

mit 1-facher Pitchbelastung zu sehen:
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Abbildung 5-33: Kostenverteilung der einzelnen Komponenten der Zweiblattanlage fiir die korrektive Instandhaltung
ohne Transportkosten und 1-facher Pitchbelastung

Die Komponente ,Generator* macht den gréten Anteil mit 28,27% an der korrektiven Instand-
haltung aus. Es folgen die ,Blades® mit 28,04%, die Komponente ,Pitch/Hydraulic* mit 12,03%
und ,,Other Components“ mit 9,53%. Diese genannten Komponenten wirken sich am starksten
auf die Kosten der korrektiven Instandhaltung der Zweiblattanlage aus. Viele der genannten
Faktoren wie bspw. der Erosionsfaktor oder der Flachenfaktor wirken sich entweder auf die

.Blades* oder auf die Komponente ,Pitch/Hydraulic* aus.
In Abbildung 5-34 ist die prozentuale Kostenverteilung der einzelnen Komponenten fir die

korrektive Instandhaltung ohne Berticksichtigung der Transportkosten fiir die Dreiblattanlage

zu sehen:

Abbildung 5-34: Kostenverteilung der einzelnen Komponenten der Dreiblattanlage fur die korrektive Instandhaltung
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Die Komponente ,Generator hat den grof3ten Anteil mit 33,09%. Es folgt die Komponente
,Pitch/Hydraulic* mit 24,6%, ,Other Components® mit 10,76% und ,Blades® mit 6,57%. Das
sind die Komponenten, die den starksten Einfluss auf die Kosten der korrektiven Instandhal-
tung fur die Dreiblattanlage aufweisen. Es fallt auf, dass die Komponente ,Pitch/Hydraulic* und
,Blades” eine starke Abweichung zur Zweiblattanlage aufzeigen. Die Kosten fur den Pitch sind
mit 24,6% wesentlich hoher als die 12,03% der Zweiblattanlage, was durch den Einfluss des
2/3-Faktors erklart werden kann. Die Kosten der ,Blades” sind fur die Dreiblattanlage mit
6,57% deutlich kleiner als die 28,04% fur die Zweiblattanlage. Dies kann zun&achst merkwdirdig
erscheinen, da davon auszugehen ist, dass die Kosten fir die Zweiblattanlage geringer auf-
grund des 2/3-Faktors sind. Jedoch ist noch der Einfluss der Erosion zu berlicksichtigen, wel-
cher sich stark auf die Kosten auswirkt und diese dadurch steigen. Zusatzlich wirken sich noch
der Langenfaktor, der Flachenfaktor und der Gewichtsfaktor auf die Kosten der Komponente
.Blades* aus, was zum Anstieg der Kosten flihrt, jedoch nicht so stark wie durch den Einfluss

der Erosion.

5.3 Auswertung der Gesamtkosten und LCoE

In diesem Abschnitt werden die Gesamtkosten des Modells vollstandigkeitshalber betrachtet
und analysiert. Es wird die prozentuale Verteilung der CAPEX, OPEX und BoP als auch die
ermittelten LCoE angegeben.

Die Abbildung 5-35 zeigt die einzelnen Kosten fur die CAPEX, OPEX und BoP der Zweiblatt-

anlage als auch die ermittelten Stromgestehungskosten an:

Abbildung 5-35: Parameter fur die Berechnung der Stromgestehungskosten
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Wie der Abbildung 5-35 entnommen werden kann, betragen die CAPEX 928.618.094 €, die
OPEX fur die gesamte Betriebsdauer des Windparks 2.098.026.652 € und die BoP
811.430.303 €. Somit entspricht der prozentuale Anteil der CAPEX 24%, der Anteil der OPEX
55% und die BoP 21%. Gemal dem Kapitel 3.1 konnte der Literatur entnommen werden, dass
die OPEX eines Windparks zwischen 20% bis 35% liegen, wodurch der ermittelte Anteil der
OPEX von 55% deutlich zu hoch zu sein scheint und kritisch betrachtet werden muss.

In Abbildung 5-36 ist nochmal die prozentuale Verteilung der Gesamtkosten zu sehen:

Gesamtkostenverteilung [%]

m CAPEX

m OPEX
mBOP

Abbildung 5-36: Prozentuale Gesamtkostenverteilung

Die berechneten LCoE in Abbildung 5-35 betragen 0,0885 €/kWh. Vergleicht man die ermittel-
ten Stromgestehungskosten mit Untersuchungen des Fraunhofer-Instituts ISE, so haben diese
herausgefunden, dass die aktuellen Stromgestehungskosten im Jahr 2021 fir Offshore-Wind-
parks je nach Standort zwischen 0,0723 €/kWh bis zu 0,1213 €/kWh betragen. Fir gute Stand-
orte mit einer hohen Volllaststundenzahl mit bis zu 4500 Stunden, welche meist kiistenfern
sind, schwanken die LCoE zwischen 0,0723 €/kWh und 0,0885 €/kWh [61]. Somit befinden
sich die berechneten LCoE mit 0,0885 €/kWh in einem plausiblen Kostenbereich und weichen
nicht von den Werten der Praxis ab.
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6. Zusammenfassung und Ausblick

Diese Masterarbeit hat das Ziel, ein OPEX-Kostenvergleich fir Zwei- und Dreiblattanlagen im
Offshore-Bereich zu ermdglichen, wodurch eine Quantifizierung der denkbaren Einsparpoten-
tiale erfolgt. Dafir ist ein eigenes OPEX-Modell entwickelt worden, welches die Kosten fur
Dreiblattanlagen als auch Zweiblattanlagen berechnet. Aus dem Vergleich der Kosten ist dann
der Unterschied ermittelt worden. Es folgt eine Zusammenfassung der resultierenden Ergeb-
nisse dieser Arbeit, welche durch einen Ausblick ergénzt wird.

Zuerst ist untersucht worden, woraus sich die Betriebskosten und somit die OPEX zusammen-
setzen. Es kann zusatzlich festgestellt werden, dass es verschiedene Arten der Instandhaltung
gibt wie die praventive und korrektive Instandhaltung, welche im Modell berticksichtigt worden
sind. Des Weiteren kann in Abhangigkeit des Standorts der Servicestation ein onshore-basier-
tes oder offshore-basiertes Logistik- bzw. Wartungskonzept vorliegen. Au3erdem ist der Un-
terschied von Dreiblattanlagen zu Zweiblattanlagen betrachtet worden, um die Erkenntnisse

ins Modell einflielen zu lassen.

Vor dem Entwickeln des eigenen Kostenmodells sind vorhandene OpenSource-Kostenmo-
delle und zwei Kostenmodelle der HAW Hamburg betrachtet worden, um deren Aufbau und
deren Vor- und Nachteile im eigenen Modell zu beriicksichtigen. Diese Modelle halten jedoch
den Bereich der OPEX sehr allgemein, weshalb eine detaillierte Betrachtung der OPEX und

somit ein eigenes Kostenmodell notwendig ist.

Fur das eigene OPEX-Modell ist fur die Dreiblattanlage eine 20 MW Anlage basierend auf den
Daten der 10 MW Anlage von INNWIND verwendet worden, welche durch INNWIND hochska-
liert worden ist. Aus der Dreiblattanlage ist im Rahmen des Forschungsprojekts ,X-Rotor* an
der HAW Hamburg die Zweiblattanlage mit 20 MW hervorgegangen, welche fir das eigene
Modell verwendet wird. Zuséatzlich ist der Kostenvergleich fur ein Standardszenario durchge-
fuhrt worden, welches als Wartungsstrategie eine korrektive (sofort) und préaventive Instand-
haltung (vorausbestimmt und zustandsorientiert), als Wartungskonzept ein offshore-basiertes
Konzept mit Ubernachtungsschiff, als Datengrundlage J. Carroll [35], als Wahrscheinlichkeit
der Voraussage mittels CMS 30% und als Anzahl der Arbeitstage im Jahr aufgrund gutem
Wetter 150 Tage aufweist. AuRerdem besteht der Windpark aus 50 Anlagen, welche eine Ent-

fernung zum Hafen von 50 km und eine Meerestiefe von 50 m besitzt.
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Als Ergebnis kommt heraus, dass die jahrlichen OPEX im Normalfall fir die Zweiblattanlagen
mit 1-facher Pitchbelastung 153.472.467 € und fur die Zweiblattanlagen mit 5-facher Pitchbe-
lastung 157.048.071 € betragen, wobei die OPEX fir die Dreiblattanlagen sich auf
152.771.023 € belaufen. Somit sind die OPEX im Normalfall fiir die Zweiblattanlage mit 0,46%
fur die 1-fache Pitchbelastung und mit 2,8% fur die 5-fache Pitchbelastung geringfiigig hoher.
Dies ist durch den starken Einfluss des Erosionsfaktors von 2,02% begriindet, welcher sich
bei den deutlich schneller drehenden Zweiblattanlagen mehr auswirkt und somit eine hohere
Fehlerrate bzw. schneller Schaden an den Blattern hervorruft. Wichtig zu erwdhnen ist, dass
mit einer genaueren Kenntnis des prozentualen Anteils der Erosion an den Fehlerraten der
Fehlerkategorien ,Minor Repair‘ und ,Major Repair der Rotorblatter ein detaillierteres Ergeb-
nis vorliegen wirde und es sein kann, dass die OPEX der Zweiblattanlage geringfligig niedri-
ger sein kénnen (bis zu 1,56% bzw. 2.387.116 €), da festgestellt worden ist, dass ohne Be-
ricksichtigung der Erosion die OPEX flr eine Zweiblattanlage mit 1-facher Pitchbelastung
1,56% niedriger sind. Im ,Best Case* betragen die jahrlichen OPEX flr eine Zweiblattanlage
mit 1-facher Pitchbelastung 149.874.576 €, was einer Kostenersparnis von 1,9% entspricht.
Im ,Worst Case* betragen die jahrlichen OPEX fir die 1-fache Pitchbelastung 153.610.813 €
und fir die 5-fache Pitchbelastung 157.186.417 €, was einer Kostenerhéhung von 0,55% und
2,89% entspricht. Aufgrund der vorhandenen Datengrundlage missen an bestimmten Stellen
in der Berechnung der OPEX Annahmen getroffen werden wie bspw. fiir den prozentualen
Anteil der Erosion an den Fehlerraten, weshalb das ermittelte Ergebnis kritisch zu betrachten
ist. AuBerdem ist die Auslegung der Zweiblattanlage entscheidend, da davon bspw. der Fla-
chenfaktor, der Gewichtsfaktor des Generators, die Pitchbelastung und der Erosionsfaktor ab-

hangen.

Zuletzt sind die Gesamtkosten betrachtet worden, welche die CAPEX, OPEX und BoP bein-
halten. Die OPEX fir einen Windpark aus Zweiblattanlagen in der Gesamtkostenverteilung
sind mit 55% wesentlich hoher als die angegebenen Werte in der Literatur (20% bis 35%),
weshalb dies ebenfalls kritisch zu betrachten ist. Es kann jedoch festgehalten werden, dass
definitiv Potential zur Senkung der OPEX besteht und somit die Gesamtkosten weiter gesenkt
werden konnen. Des Weiteren sind die Stromgestehungskosten fir den Windpark mit
0,0885 €/kWh bestimmt worden, welche nach Abgleich mit der Literatur (0,0723 €/kWh bis zu
0,1213 €/kWh) in einem plausiblen Kostenbereich liegen.
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Eine Verbesserung des Modells ist durch Kenntnis genauerer Daten aus der Industrie méglich,
was jedoch schwer ist, da die meisten Unternehmen nicht bereit sind ihre Daten zu teilen.
Insbesondere die Daten fiir die praventive Instandhaltung sind noch ausbaufahig, so wére es
interessant zu wissen, wie sich die prozentualen Anteile der Wartung der einzelnen Anlagen-
komponenten an der Gesamtwartung zusammensetzen und wie hoch die Kosten fir die Kom-

ponenten dabei sind.

Des Weiteren sind die durchschnittlichen Reparaturzeiten und die Reparaturkosten fur die kor-
rektive Instandhaltung aus der Literatur auf eine 20 MW Anlage hoch skaliert worden, weshalb
bspw. fiir einzelne Komponenten fir die durchschnittlichen Reparaturzeiten Annahmen getrof-

fen werden mussten, inwiefern diese gestiegen sind, was mit Vorsicht zu betrachten ist.

Es soll auch zur Kenntnis genommen werden, dass der genaue Einfluss einzelner Faktoren
wie der Langen- und Flachenfaktor und deren Anteile auf die Reparaturzeiten und Reparatur-
kosten nicht bekannt ist und angenommen werden muss. Es ist versucht worden, alle Faktoren
fur den Zweiblatt-Dreiblatt-Vergleich zu berlicksichtigen, jedoch kann es sein, dass noch wei-

tere Faktoren vorliegen und im Modell eingebaut werden kénnen.

Eine weitere Mdglichkeit zur Optimierung des Modells besteht darin, dieses mit kostenpflichti-
gen OPEX-Modellen bzw. Tools zu vergleichen und zu betrachten, an welchen Stellen das
eigene Kostenmodell noch ausgebaut werden kann. Es kann bspw. betrachtet werden, wie
das Wettermodell in den kostenpflichtigen Tools aufgebaut ist, da die Bertcksichtigung des
Wetters im eigenen Modell sehr einfach gehalten worden ist. AulRerdem kann man schauen,
ob eine prozentuale Verteilung der einzelnen Anlagenkomponenten an der Gesamtwartung

fur die praventive Instandhaltung vorliegt.

Eine Verringerung des starken Einflusses des Erosionsfaktors ist durch Schutzkonzepte mog-
lich, wie bspw. der Firma Polytech A/S [59]. Zuséatzlich kann der starke Einfluss in Zukunft
durch Verbesserung und Entwicklung der vorhandenen Schutzmaterialien fur das Blatt erzielt
werden, wodurch die Kosten fir die OPEX weiter sinken wirden. Aul3erdem kann durch ein
Regelungskonzept, welches entsprechend dem vorhandenen Niederschlag regelt, die Auswir-

kung der Erosion weiter gesenkt werden.

AbschlielRend kann gesagt werden, dass das eigene Kostenmodell durchaus Potential besitzt,
die OPEX, die Gesamtkosten und die Stromgestehungskosten zu bestimmen. Durch Ermitt-
lung genauerer Daten aus der Industrie kann das Modell ergénzt werden, wodurch die ge-

troffenen Annahmen verfallen und somit deutlichere Ergebnisse vorliegen.
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