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Sammendrag

Utredningen tar for seg kostnadssituasjonen og lennsomheten til norsk landbasert vindkraft 1
dag, og frem mot ar 2020 og 2030. Med utgangspunkt i kostnads- og produksjonsestimater for
33 planlagte vindkraftprosjekter som har fatt byggekonsesjon i perioden ar 2009- 2012,
beregnes den forventede langsiktige marginalkostnaden (Levelized Cost Of Energy- LCOE)

ved & produsere elektrisitet for norske vindkraftverk.

For & reflektere den store usikkerheten ved vindkraftproduksjon utferes kostnadsberegninger
for tre ulike scenarioer. Sensitivitetsanalyser belyser hvilke variabler som har sterst
innvirkninger pa kostnadene, samt hvor fokus ber ligge med hensyn til fremtidige
kostnadsreduksjoner. Videre analyseres det hvordan vindkraftens kostnads- og
produksjonsfaktorer kan forventes & utvikle seg frem mot &r 2020 og 2030, og det utarbeides

prognoser for fremtidige LCOE- kostnader.

Vindkraftverkenes inntekter bestar av salg av elektrisitet og elsertifikater, hvor prisnivet er
svart usikkert. I utredningen redegjores det for mekanismene i kraftmarkedet, og hvilke

faktorer som har pavirkning pa elektrisitetsprisen pa kort og lang sikt.

Med utgangspunkt i prognoser for LCOE- kostnader og inntekter, presenterer vi et bilde av
hvordan norsk vindkraft forventes & kunne konkurrere i det nordiske kraftmarkedet. Vi finner
at norske vindkraftprosjekter under gjeldende subsidieordning, vil kunne drive lennsomt i dag
og 1 arene fremover. Marginene er imidlertid sma og lennsomheten er svart folsom for
endringer i elektrisitets- og elsertifikatpriser. Til tross for at kostnadene er anslatt & falle, viser
analysen at norsk landbasert vindkraft i dag og frem mot &r 2020 og 2030, er avhengig av

betydelige subsidier for a konkurrere i det nordiske kraftmarkedet.

Utfordringen for bransjen er blant annet et forventet langvarig nordisk produksjonsoverskudd
som kan gi lave kraftpriser i mange ar fremover. Dette noytraliserer den positive
kostnadsutviklingen, hvilket gjor at man trolig mé revurdere ambisjonen for nar norsk

vindkraft kan klare seg uten gkonomisk stette og subsidier.






Forord

Utredningen er skrevet under hovedprofilene Energy Natural Resources and the Environment
og finansiell skonomi, som en avsluttende del av masterutdanningen ved Norges

Handelshogyskole (NHH).

Det har de siste arene vert stort fokus pa utbygging av vindkraft, bdde internasjonalt og i
Norge. Vi har med interesse fulgt utviklingen, og samtidig registrert at det er knyttet stor

usikkerhet til den faktiske lonnsomheten av vindkraftsatsingen.

Mens vindkraftens kostnads- og lennsomhetssituasjon er godt dokumentert i blant annet EU
og USA, er det svart begrenset med litteratur og forskning pa temaet i Norge. Norsk
produksjon faller ogsa utenfor de fleste internasjonale studier, og det synes for oss & vare
behov for & vite mer om hvordan norsk vindkraft gjer det i konkurranse med annen

kraftproduksjon.

Underveis har vi fatt nyttige innspill fra blant andre David Weir i NVE, Andreas Asheim i
NORWEA, og Erik Dugstad i OED, samt hatt gode diskusjoner og verdifull hjelp fra var
veileder Professor Gunnar Stensland. Takk til dere, og alle andre som har bidratt til det

endelige resultatet.

Bergen, juni 2013

Andreas Dale og Leif Inge Husabo
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INNLEDNING

Problemstilling og struktur

I denne masterutredningen ensker vi & se pa lennsomheten til norsk landbasert vindkraft.
Utredningen tar for seg 33 planlagte vindkraftprosjekter som har fatt byggekonsesjon mellom
ar 2009 og ar 2012. Med utgangspunkt i kostnads- og produksjonsestimater, hentet fra Norges
Vassdrags- og Energidirektorat (NVE) sin konsesjonsdatabase, beregnes forventet langsiktig
marginalkostnad, heretter betegnet som LCOE (Levelized Cost Of Energy) for prosjektene. Ut
fra dette vil vi forseke a gi et realistisk bilde av hvordan ny norsk vindkraft gjer det i
konkurranse med andre kraftprodusenter i markedet. Med ambisjoner og forventninger om en
omfattende kapasitetsutbygging fremover, vil ogsa fremtidig utvikling i LCOE og lennsomhet

analyseres. Problemstillingen er derfor som folger:

Hva er langsiktig marginalkostnad (Levelized Cost Of Energy- LCOE) for norsk landbasert
vindkraft i dag og frem mot 2030, og hvordan vil vindkraftens konkurranseevne veere i det

nordiske kraftmarkedet fremover?

Utredningen deles inn i fire hoveddeler. I forste del av utredningen gis det en introduksjon og
innfering 1 generell vindkraftteori, samt en kort gjennomgang av konsesjonsprosessen for
vindkraftprosjekter. 1 del to, "kostnadssiden", presenteres modellverktoy, datamateriale,
sensitivitetsanalyser og scenarioer med LCOE beregninger for i dag og drene frem mot 2030.
I del tre rettes fokus mot vindkraftverkenes inntekter. Her gjennomgar vi det nordiske
kraftmarkedet, prissetting av elektrisitet, utvikling av priser pa kort og lang sikt og den nye
subsidieordingen elsertifikater. Det utarbeides til slutt prognoser for vindkraftverkets
inntekter. 1 fjerde og siste del utfores lennsomhets- og grid parity- analyser. Her
sammenlignes LCOE opp mot inntekter fra salg av kraft og elsertifikater, og vi vurderer

konkurranseevnen for norsk vindkraft i dag og frem mot 2030.

Bakgrunn

Med lang kystlinje, rikelig med tilgjengelig areal og svert gode vindforhold har Norge
kanskje det storste vindkraftpotensialet i Europa. Vindkraftinvesteringer har inntil né likevel
veert beskjedne. Ved utgangen av ar 2012 hadde Norge 23 vindkraftverk med totalt 315
vindturbiner 1 drift. Med en installert ytelse pd 704 MW kan vindkraftverkene levere en
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produksjon pd omkring 1,6 TWh, tilsvarende vel 1,1 % av elektrisitetsproduksjonen 1 Norge

(Weir, 2013a).

I henhold til EUs fornybardirektiv, 2009/28/EF, har Norge forpliktet seg til at 67,5 % av
energiforsyningen skal komme fra fornybar energi innen 2020'. Som et ledd i deres
fornybarmal har Norge og Sverige innfort et felles elsertifikatmarked fra 1.1.2012. Her har
myndighetene satt som mal at det skal bygges ut ny elektrisitetsproduksjon basert pa
fornybare energikilder tilsvarende 26,4 TWh frem mot ar 2020, hvorav halvparten skal
finansieres av Norge. I tillegg til utbygging av vann- og bioenergi, legges det opp til at en

betydelig andel av den nye kapasiteten skal komme i form av vindkraft.

Med utgangspunkt i klimaforliket® fra &r 2008 har norske myndigheter satt seg ambisiose mal
for den overordnede klimapolitikken. Norge har blant annet pitatt seg & kutte de globale
klimagassutslippene med 30 % av det som var utslippsnivdet 1 1990, frem mot 2020, samt
vaere et karbonngytralt land innen 2050 (Miljeverndepartementet, 2012). Som et ledd i
klimapolitikken trekkes ekt satsning pa fornybar energi og vindkraftproduksjon frem som ett

av mange tiltak.

Rammevilkarene rundt vindkraft har lenge veart uklare og uforutsigbare, noe som har
begrenset investeringene i bransjen. Til tross for at over 5250 MW kapasitet er gitt

byggekonsesjon, er bare litt over 700 MW 1 drift per mai 2013 (NVE, 2013a).

Med en langsiktig stetteordning pé plass, mener mange at vindkraftutbyggerne endelig gis den
okonomiske forutsigbarheten som trengs for a trygt realisere sine prosjekter. 2012 var det aret
da det historisk sett ble installert mest ny vindkraftkapasitet i Norge. Utviklingen kan tyde pa
at det er optimisme blant utbyggerne, og at den nye subsidieordningen er ventet a ha positive
effekter pd lennsomheten. Oppmuntret av ambisiese planer fra myndighetene, har et

rekordheyt antall vindkraftprosjekter de siste arene vert under planlegging eller bygging.

I motsatt retning trekker na forventninger om vedvarende lave priser pa CO,, elektrisitet og

elsertifikater, og vinden virker dermed & ha snudd for vindkraftsatsingen.

112010 var fornybarandelen omkring 61 %, OED (2012b).

2”Klimaforliket betegnelse pd et politisk kompromiss av 17. januar 2008 om Norges miljo- og klimapolitikk

mellom regjeringspartiene SV, AP og SP og opposisjonspartiene Haoyre, KRF og Venstre" (Store norske leksikon,
2013a)
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GENERELT OM VINDKRAFT

Forste del av utredningen er ment som en introduksjon til temaet vindkraftproduksjon. Her
presenterer vi korte trekk den historiske utviklingen av vindkraft globalt og i Norge, samt de
viktigste komponentene i en vindturbin. Videre gis en generell innfering i vindteori, samt

vindkraftverkets livslop fra konsesjonsseknad til nedleggelse.

1. Om vindkraft

1.1 Introduksjon av vindkraft

Den moderne vindkraftindustrien sies ofte & ha oppstétt i kjelvannet av oljekrisen i 1973. Etter
krisen ble det satt i gang forskning internasjonalt, med mal om & utvikle alternative
energikilder. Man sd et behov for & eke forsyningssikkerheten, og fokuset var i stor grad
okonomisk motivert. Myndighetene 1 flere land, inkludert Tyskland, Storbritannia, Sverige,
Danmark og USA, satte i gang sterre forskningsprosjekter. Utover 1970- og 80- tallet ble det
utviklet stadig mer effektive vindturbiner, og stimulert av gunstige eokonomiske
stotteordninger ble det etterhvert installert betydelig kapasitet 1 land som Danmark, Tyskland,
Spania og USA.

Globalt har vindkraft veert i1 kraftig vekst de siste ti &rene. Ved utgangen av ar 2012 var det
installert vindkraftkapasitet pa totalt 282,6 GW (GWEC, 2013). Denne kapasiteten kan arlig
levere omkring 437 TWh elektrisitet, tilsvarende 2 % av verdens totale
elektrisitetsproduksjon. Tradisjonelt har Europa og USA vert verdensledende innen vindkraft,

men de siste drene har Asia, med Kina i spissen, sttt for den sterste utbyggingen.

Vindkraftindustrien 1 Norge er relativt ung. Med rikelig tilgang til vannkraft og billig
elektrisitet derfra, har det tidligere veart lite fokus pé vindkraft. Moderne utnyttelse av
vindkraft startet 1 Norge med Titran vindkraftanlegg i Ser-Trendelag 1 ar 1986. Den forste
anleggskonsesjonen for et vindkraftverk ble gitt i 1997 og de forste stor- skala vindverkene
ble bygget pé starten av 2000- tallet. Da Statkraft ferdigstilte Smela vindkraftverk i 2005 var
dette Europas sterste (Store norske leksikon, 2013b).
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1.2 Vindturbinen

En vindturbin bestar grovt inndelt av rotor med tre rotorblader, nav, nacelle (maskinhus),

generator, turbintrn og fundament.

Rotorblader. Rotorbladene er festet til et nav som
driver en elektrisitetsproduserende generator. Bladene er
profilert som en fly-vinge, og ved tilstrekkelig vind vil
rotorbladene rotere ved hjelp av undertrykk og oppdrift
(aerodynamikk).

Nacellen. Rotor, nav og generator er samlet i den
lukkede nacellen, som igjen er montert overst i
turbintarnet. I nacellen finner man blant annet brems,
kjoleanlegg og et elektronisk kontrollsystem med
vindméleinstrumenter som sikrer at rotorbladene best
mulig kan tilpasses vindretning og vindstyrke. Selve
nacellen vil 1 tillegg kunne dreie rundt sin akse for &

oppnd optimal vindutnyttelse.

Generator. Generatoren produserer elektrisitet ved a
omdanne mekanisk energi, som overfores fra rotor og
aksling, til elektrisk energi. Mange vindturbiner har ogsa
et  girsystem som sikrer  at tilstrekkelig

omdreiningshastighet oppnés 1 generatoren.

Figur 1: Vindturbin og nettverkskobling.
Kilde: (Fornybar.no, 2013a)

Turbintiarn. Turbintdrnet er bygget i stal, eller av en kombinasjon av stdl og betong.

Térnheyden varierer, men er i Norge normalt 70 til 80 meter. I hoyden er vindhastigheten

storre og turbulensen mindre. Det bygges derfor turbiner med tirn pa opp til 140 meter

(NORWEA, 2012).

Fundament. Térn og vindturbin er forankret i et kraftig fundament. Fundamentet bestir av

betong forsterket med stal, som igjen ofte er forankret i grunnfjellet.
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1.3 Vindteori
Effekten som genereres av en vindturbin (P(W)) kan i folge (Atland, et al., 2011a) forenklet

beskrives av formelen:
PW)=05%CyxAxp*V3 (1.1)
hvor,

C, = Effektfaktoren (turbinens virkningsgrad), dvs. forholdet mellom produsert energi og
luftens bevegelsesenergi. A = Turbinens stromningstverrsnitt, dvs. sveipt areal i m” P =

Luftens tetthet (kg/m’), og v = Vindhastigheten (m/s).

Effekten i vinden avhenger av vindhastigheten og lufttettheten (tyngden av vinden). Tyngden
av vinden oker med heyt lufttrykk og lave temperaturer. Av formel (1.1) ser vi at
vindturbinens effekt pdvirkes av vindhastigheten i tredje potens. Ved en dobling av vinden vil
man dermed oppné en attedobling av effekten, noe som gjor vindhastigheten til den klart

viktigste variabelen for vindkraftproduksjon.

Vinden vil alltid bevege seg fra omrdder med heytrykk til omrader med lavtrykk. I denne
bevegelsen ligger det lagret energi som kan utnyttes av vindturbiner. Nar vinden treffer de
flyving- formede rotorbladene vil det, grunnet trykkforskjeller pa undersiden og oversiden av
bladet, skapes en lofteeffekt som far bladene til & rotere. Denne effekten er illustrert 1 figur 2.
Nér rotorbladene roterer vil det i tillegg oppsta forskjeller i lufttrykket pa forsiden og
baksiden av vindturbinen, illustrert av figur 3. Denne trykkforskjellen vil skape en dra- effekt,

som sammen med lofteeffekten bidrar til bladrotasjonen.

Figur 2: Rotorblad og aerodynamikk. Figur 3: Vindturbin med over- og undertrykk.
Kilde: (Atland, et al., 2011a) Kilde: (ivt.ntnu.no, 2007)
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En vindturbin vil aldri klare & fange opp all tilgjengelig energi i1 vinden. I folge Belt’z lov er
den teoretisk utnyttbare effekten av bevegelsesenergien i vinden maksimalt 59,3 %
(ivt.ntnu.no, 2007). Det oppstar betydelige effektivitetstap ved omgjering av mekanisk energi
til elektrisk energi, og vindturbiner vil 1 praksis aldri klare & utnytte all teoretisk utnyttbar
effekt 1 vinden. De beste vindturbinene leverer i dag en effekt pd omkring 45 % av den

teoretiske effekten i vinden. Sammenhengene illustreres i figur 4.

Figur 4: Teoretisk effekt, teoretisk utnyttbar effekt og praktisk unyttbar effekt.
Kilde: (NORWEA, 2012, a)

Hver turbinmodell har sin egen effektkurve. En endring i vindhastigheten pa 1 m/s gir derfor
ulikt utslag 1 produksjonen for ulike turbiner. Effektkurvene er ikke linezre, og de fleste av
dagens vindturbiner produserer pd vindhastigheter mellom 4 og 25 m/s, med hoyest effekt ved
12 — 14 m/s (NVE, 2012a). Det er derfor avgjerende for produksjonen hvor pa effektkurven
man er, illustrert av effekt gitt vindstyrke 1 figur 5.

Figur 5: Vindturbinens effektkurve. Kilde: (NORWEA, 2012, a)
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Ved spesielt hoye vindstyrker vil turbinen ikke kunne utnytte bevegelsesenergien i vinden pé
en optimal mate. En ekning i vindstyrken pd 1 m/s ved spesielt hoy vindhastighet vil ikke gi
samme okning i produksjonen som ved lav vindhastighet. For & unnga unedvendig pakjenning
og slitasje pa vindturbinene, vil de fleste vindturbiner automatisk stoppe opp ved vindstyrker

pa over 25 m/s.

Figur 6 viser et vindkart for Norge, utarbeidet av Kjeller Vindteknikk for NVE 1 &r 2009. 1
kartet illustreres arsmiddelvinder, malt i 80 — meters hoyde. Kartet gir et godt grunnlag for
planlegging av fremtidig vindkraftutbygging. Basert pd gunstige vindforhold og betydelig
tilgjengelig areal, ligger det storste vindkraftpotensialet i Finmark (NVE, 2009c). Rogaland
har ogsa svart gode vindforhold. De heyeste vindhastighetene finnes rundt Stadt, med
arsmiddelvind over 10 m/s. Til tross for dette regnes ikke Stadt som et spesielt godt egnet
omrade for vindkraftproduksjon. Dette kommer av ustabile vindforhold og mye stormfullt

V&r.

Figur 6: Normalarskorrigert middelvind i 80m heyde. Kilde: (NVE, 2009¢)
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1.4 Vindkraftverket - fra planlegging til nedleggelse

Et vindkraftverk er en samling av en eller flere vindturbiner. Flere vindturbiner plasseres i
samme omrade for a4 dra nytte av stordriftsfordeler ved blant annet installasjon, drift,
vedlikehold, nettverkstilknytning og veibygging (NORWEA, 2012). De neste avsnittene
beskriver kort vindkraftparkens og vindturbinenes livslop, fra planlegging og godkjenning av

byggekonsesjon, til installering, driftsperiode og nedleggelse.

1.4.1 Planlegging og konsesjonsprosess

Ved bygging av et vindkraftverk ma utbyggere gjennom en omstendelig og svert
ressurskrevende seknads- og planleggingsprosess. Det vil ofte g& flere éar fra
konsesjonssgknaden leveres og etter hvert eventuelt godkjennes, til byggingen kan starte.

Figur 7 illustrer de viktigste trinnene 1 konsesjonsprosessen.

Evetuell
klage til OED

Konsekvens- Konsesjons- Hgring av
utredningsprogram sgknad med sgknad og
()

Horing av Konsesjons-

Melding

melding vedtak (NVE)

Figur 7: De viktigste trinnene i konsesjonsprosessen. Kilde: (NORWEA, 2012)

For konsesjonsseknaden sendes, mé& utbygger informere og melde alle bererte parter om
planene for utbygging av vindkraftverket. Gjennom en offentlig hering vil lokale og regionale
myndigheter, innbyggere, miljoorganisasjoner og andre interessegrupper f4 mulighet til & si
sin mening om hvilke hensyn som ma tas og hvilke omrader som ber konsekvensutredes.
NVE fastsetter et konsekvensutredningsprogram og nedvendige konsekvensutredninger
utfores. Her tas det hensyn til blant annet biologisk mangfold, naturinngrep og
samfunnsmessige pdvirkninger. I tillegg mé det utfores omfattende vindmélinger og analyser
av ekonomi, produksjon og nettverkstilknytning. Basert pa konsekvensutredninger, analyser,
ytterligere heringer og eventuelle innkomne klager, vil NVE 1 sitt endelige vedtak godkjenne
eller avsld utbyggers konsesjonsseknad. I det endelige vedtaket er positive og negative sider
ved det aktuelle prosjektet vurdert opp mot hverandre, i henhold til gjeldende lovverk og

samfunnsmessige virkninger.

Hvilke prosjekter som skal prioriteres forst er basert pd en helhetlig vurdering av

enkeltprosjekter 1 forhold til kriterier som vindressurser, forsyningssikkerhet/regional
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kraftbalanse, narhet til nett med ledig kapasitet, miljovirkninger, fylkesdelplaner, skonomi og

virkning for andre neringer (NVE, 2009a).

Ved innvilget konsesjon gis det tillatelse for bygging og drifting av vindparken i inntil 30 ar,
hvor byggeperioden skal vere fullfort innen fem &r (NORWEA, 2012). Per 25.4.2013 var det
gitt konsesjon for bygging av 5248,95 MW ny kapasitet tilsvarende en produksjon pa 14459,3
GWh (NVE, 2013a). Samtidig hadde 3484,25 MW ny kapasitet fatt avslag pa
konsesjonssgknaden, mens 15509,5 MW ny kapasitet fremdeles var under behandling (NVE,
2013a). Til sammenligning var total installert kapasitet ved utgangen av ar 2012 pa 704 MW,
tilsvarende en produksjon pa 1 569 GWh (Weir, 2013a).

Figur 8 illustrerer norske vindkraftverk i drift eller gitt byggekonsesjon per 1. kvartal 2011.
Med gunstige vindforhold bygges vindkraftverk langs hele den vestlige kystlinjen, fra
Lindesnes til Nordkapp.

Figur 8: Norske vindkraftverk i drift og gitt byggekonsesjon per 1. kvartal ar 2011. Kilde: (NORWEA, 2012, a)
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1.4.2 Vindkraftverkets og vindturbinens livslep

Vindturbinens livslep kan illustreres av figur 9. Selve vindturbinen (tarn, nacelle og rotor)
bestdende av blant annet jern, stdl, betong og glassfiber, leveres av internasjonale
vindturbinprodusenter. Ved installering av vindturbinen konstrueres fundament, nedvendig
infrastruktur (vei, kaianlegg, servicebygg, etc.) og elektrisk system (transformator og kabler).
Nar vindturbinene er reist, knyttes vindparkens interne nettverk til regional - og
sentralnettverket. Kompleksiteten og kostnaden forbundet med nettverkstilknytning varierer
mye fra prosjekt til prosjekt, alt etter vindkraftverkets tilgjengelighet og kapasiteten i
naromradets nettverk. Nar installasjon og nettilknytning er utfert kan vindparken &pnes for

drift. Elektrisitet kan da produseres og leveres til nettet.

Figur 9: Vindturbinens livslep. Kilde: (NORWEA, 2012, a)

I lepet av vindturbinens tekniske levetid (typisk 20 ar), vil det forega jevnlig vedlikehold og
reparasjonsarbeid. Med avansert og kostbar teknologi er det behov for fagpersonell som kan
drifte og vedlikeholde turbinene. Drift og vedlikehold vil derfor ofte dekkes gjennom drifts-
og serviceavtaler med turbinleveranderene. Etter at konsesjonsperioden er utlept, eller nar
vindturbinens tekniske levetid er over, skal vindturbinene demonteres og vindparkomradet s

langt det lar seg gjore tilbakefores til sin opprinnelige natur.
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KOSTNADSSIDEN

I denne delen av utredningen presenteres modellverktoyet, datamaterialet,
sensitivitetsanalyser og beregninger av LCOE i 2012 og frem mot ar 2020 og 2030. Det
legges ogsé betydelig vekt pa utvikling av de ulike kostnads- og produksjonsfaktorer.

2. Levelized Cost of Energy (LCOE)

Gjennom de siste tidrene har fornybar energi, ved hjelp av generese stotteordninger, blitt en
viktig kilde til produksjon av elektrisitet. Den faktiske lennsomhetsutviklingen av fornybar
energiproduksjon har lenge vert skjult bak energipolitiske stotteordninger. Det ber derfor
vaere av generell interesse & synliggjore hvordan fornybare teknologier faktisk gjer det i
konkurranse med tradisjonell kraftproduksjon. Etter hvert som teknologier som vindkraft og
solkraft utvikles, er tanken at teknologiene 1 ekende grad vil téle 4 bli direkte eksponert for
kraftprisen og konkurransen i markedet. Stette fra subsidieordninger til fornybar energi, vil
derfor over tid gradvis reduseres. Utviklingen har gitt forskere, myndigheter og investorer
behov for & sammenligne ulike teknologiers produksjonskostnader og lennsomhetspotensiale.
I den sammenheng er ulike modeller utviklet, hvorav Levelized Cost of Energy (LCOE)-
modellen kanskje er det mest benyttede og anvendelige modellverkteoyet. LCOE- modellen er
vart utgangspunkt for vurderingen av konkurransedyktigheten til norsk vindkraft. Modellen

kan 1 sin enkleste form beskrives som folger:

Naverdi av totale levetidskostnader (NOK)

LCOE =
Neddiskontert produksjon over prosjektets levetid (kWh)

I modellen kalkuleres de gjennomsnittlige enhetskostnadene av & produsere elektrisitet over
kraftverkets levetid. Arlige kostnader og produksjon diskonteres tilbake til i dag ved hjelp av

en fastsatt kalkulasjonsrente.

LCOE- modellen er et nyttig verktey for & forstd de viktigste kostnadsdriverne i et
kraftsystem. Modellen er designet slik at man pa enhetsnivd kan sammenligne kostnaden ved

produksjon av elektrisitet fra ulike kraftkilder. Ettersom modellen er enkel og intuitiv og



23

resultatene er direkte sammenlignbare teknologier imellom, vil modellen kunne gi et bilde pa
effekten av stetteordninger og avgifter. LCOE- modellen er derfor et godt utgangspunkt for

energipolitiske og samfunnsekonomiske analyser og vurderinger.

Myndigheter og private investorer vil ogsa kunne bruke LCOE- modellen til & fa et overblikk
over lennsomhetspotensialet for ulike teknologier. Sensitivitetsanalyser av LCOE- variablene
vil avslere hvor mye hver av variablene pévirker kostnadsnivaet og hvor potensialet ligger for

kostnadsreduksjoner, okt produksjonseftektivitet og forbedret lennsombhet.

Modellens fleksibilitet gjor at den lett kan utvides og tilpasses forskjellig bruk og formaél.
Ulike lands regulatoriske regimer kan for eksempel reflekteres ved & inkludere gjeldende
skatter og spesifikke finansielle instrumenter og incentivordninger (skattefordeler, gunstige
lan etc.). Med slike modifikasjoner vil modellens relevans gke for private investorer. For 4 fa
et sikrere beslutningsgrunnlag kan LCOE- modellen med fordel ogsa kombineres med andre

mer detaljerte analyser, som i storre grad tar heyde for risiko og usikkerhet.

Utredningen har ikke som mal & sammenligne LCOE for vindkraftprosjekter pa tvers av land
med ulike regulatoriske regimer. Da vi ser pa lennsomheten av norske vindkraftprosjekter pa
et mer overordnet perspektiv, tar vi ikke heyde for spesifikke finansielle aspekter og

instrumenter 1 selve LCOE- beregningen.

Modellutledning og forutsetninger

For vi utleder modellen presiserer vi folgende forutsetninger:

Produksjonskostnadene er stabile og uendret over hele prosjektets levetid.
Elektrisitetsprisen (Pgrexsrisier) €F Stabil og uendret over hele prosjektets levetid.
Kalkulasjonsrenten (7) er stabil og uendret over hele prosjektets levetid.

Alle variabler brukt i modellen er oppgitt i reelle tall.

Formel (2.1), hentet fra IEA (2010), uttrykker likevekten mellom néverdien av summen av
neddiskonterte inntekter og kostnader. P4 venstresiden finnes den neddiskonterte summen av
alle arlige inntekter, mens pa heyre side finnes investeringskostnadene og den neddiskonterte

summen av alle arlige kostnader.
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Z=1(P7’0duk5j0nt * Pgiektrisiter ¥ (1 + 1)) = I+ Z{:l((D&Vt + Fuel, + C02,) * (1 +1)79) (2' ])

Hvor,

Produksjon, = Produksjon i dar t (Brukstid i aret (timer) * installert kapasitet (MW))

Prlektrisitet = Elektrisitetspris (konstant over levetiden)
1 = Investeringskostnader

D&V, = Drifts- og vedlikeholdskostnader i dr t
Fuel, = Drivstoffkostnader i ar t

CO; = COs- kostnader i ar t

r = Kalkulasjonsrente (%)

t =Ar

T = Levetid i ar

Ved sette LCOE = Pgjekurisitet, Vil en investering i vindkraft akkurat ga i null, né representert ved
at den gjennomsnittlige kostnaden av & produsere én enhet elektrisitet (NOK/kWh) er lik
prisen pa elektrisitet (NOK/kWh). Dette er uttrykt i formel (2.2):

_ _ I+XT_ ((D&Ve+Fueli+C02)+(1+1)7h)
LCOE = PElektrisitet - Zz;1(PT'0duij0TLt*(1+T')_t) (22)

Da vindressursene er gratis og vindkraftproduksjon ikke medferer CO,- utslipp, setter vi Fuel;

=CO0O,= 0. Dette gir oss var endelige LCOE formel (2.3):

1+37_ 1 (D&V)*(1+71)7H)

LCOE = YT (Produksjongx(1+1)~t) (2'3)

Vi har nd en modell hvor fem overordnede variabler bestemmer enhetskostnadene i
produksjonen: Investeringskostnader, drifts- og vedlikeholdskostnader, produksjon (brukstid *
kapasitet), kalkulasjonsrente og kraftverkets levetid. De ulike variablene vil bli grundig
gjennomgatt, samtidig som begrensninger og kostnader som ikke reflekteres i modellen vil bli

belyst.
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2.1 Investeringskostnader

I likhet med annen fornybar energi (vannkraft, solkraft, etc.) krever et vindkraftverk store
investeringer. De totale investeringskostnadene for et norsk vindkraftprosjekt vil i ar 2012
normalt ligge pd 11 - 13 millioner NOK per MW installert kapasitet (NVE, 2012b). Da dagens
vindkraftparker typisk kan besta av 50 vindturbiner 4 2-3 MW, vil de totale
investeringskostnadene kunne bli svart heye. Investeringskostnader relativt til installert
kapasitet vil variere fra prosjekt til prosjekt, alt etter valg av turbintype, terrengkompleksitet,
behov for bygging av infrastruktur og utgifter til nettverkstilknytning (avhengig av avstand til

sentralnettet).

I folge NVE (NVE, 2012a) kan investeringskostnadene deles inn i felgende komponenter;
turbinpriser, nettilknytning, trafobehov, terrengarbeid som veier, grofter og fundament,
servicebygg og kostnadene tilknyttet prosjektstyring. Figur 10 viser inndelingen av
investeringskostnadene med tilherende kostnadsniva, uttrykt bade i EUR/MW og i prosent av
totale investeringskostnader, basert pa data fra europeiske vindkraftverk 1 2008.
Kostnadsfordelingen stemmer relativt godt overens med hva som er gjeldende for norske
forhold. T Norge vil det vare ekstra utfordringer med hensyn pé tilgjengelighet og

terrengkompleksitet, noe som ofte gjore installasjonen utfordrende og kostbar.

INVESTERING ANDEL AV
1000 EURO/MW TOTALE
KOSTNADER %
Turbin (uten arbeid) 928 75,6
Nettverkstilknytning 109 8,9
Fundament 80 6,5
Leie avland 48 3,9
Elektrisk installasjon 18 1,5
Konsulenttjenester 15 1,2
Finansielle kostnader 15 1,2
Veikonstruksjon 11 0,9
Kontrollsystemer 4 0,3
TOTAL | 1.227 | 100

Figur 10: Investeringskostnadenes sammensetning. Kilde: (EWEA, 2009).

Figur 10 viser at turbinen uten installasjon utgjer den sterste utgiftsposten, omkring 75
prosent av den total investeringskostnaden. Utgifter til nettverkstilknytning og konstruksjon

av turbinfundament utgjer de nest storste kostnadene. I utredningen vil vi i mindre grad
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fokusere péd kostnadsnivéet til hver enkelt komponent, men heller se pa den totale

investeringskostnaden som sammensetningen utgjer.

2.2 Drifts- og vedlikeholdskostnader

Drifts- og vedlikeholdskostnadene (D&V- kostnadene) for vindkraftverk er relativt lave
sammenlignet med kostnadene for tradisjonell kraftproduksjon (kull, gass, etc.). Dette
kommer av at fossilt brensel er kostbart, mens vindressursene er gratis. Drifts- og
vedlikeholdskostnader for norske vindkraftprosjekter i 2012 vil normalt ligge pa mellom 0,12
og 0,18 NOK per kWh produsert elektrisitet (NVE, 2012a). Kostnadene vil variere fra
prosjekt til prosjekt, avhengig av blant annet valg av operator, lokalisering og sterrelse pa
vindkraftverket. Figur 11 viser en inndeling av drifts- og vedlikeholdskostnader.
Datamaterialet er basert pd tyske vindkraftprosjekter i ar 1997- 2001 (DEWI, 2002), men gir
likevel et godt bilde pa hvordan kostnadene er inndelt. Som alt annet industrielt utstyr krever
vindturbiner service og vedlikehold, og dette utgjor en betydelig del av de totale kostnadene
for et vindkraftprosjekt. Drifts- og vedlikeholdskostnader knytter seg til pdlepte variable og
faste kostnader som felge av produksjon. Det er vanlig at utbygger inngdr service- og
vedlikeholdskontrakter med turbinleveranderen. I figur 11 illustreres en slik kontrakt av
boksen som omslutter administrasjon, forsikring, service og vedlikehold. Innholdet og
omfanget av slike avtaler vil variere, alt fra full service, hvor alt av reparasjoner, ekstradeler
og service inngar, til en mer enkel avtale hvor man forhandler om hver enkelt tjeneste eller

ekstradel.

Figur 11: Inndelingen av D& V- kostnader. Kilde: (DEWI, 2002)
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Turbinleveranderen vil 1 mange tilfeller ta seg av mye av den daglige driften av vindparken.
Prisen pd kontrakten vil variere ut i fra hvem som er turbinleverander, samt lengden og
omfanget av avtalen. Under normale driftsforhold kan norske vindkraftverk i ar 2012 forvente
en drifts- og vedlikeholdskostnad pd 9-11 ere/kWh de forste 5 arene (NVE, 2012a). Disse
kostnadene vil eoke med alderen pd anlegget, etter hvert som reparasjons- og
vedlikeholdsbehovet gker. For enkelhets skyld opererer vi med ett fast kostnadsnivé pé drifts-
og vedlikeholdskostnader over hele levetiden til prosjektet. Dette inneberer at estimatene for

de forste arene blir litt for hoye, og tilsvarende for lave for de senere arene.

Vindkraftprodusenten betaler eiendomsskatt til den kommunen kraftverket er lokalisert 1, gitt
at eiendomsskatt kreves 1 kommunen. Juridisk sett gar vindkraftverk inn under definisjonen
verk og bruk, og eiendomsskatt betales arlig, basert pa 0,2- 0,7 % av den industrielle taksten®

til vindkraftparken (NORWEA, 2012).

Det vil ofte vare betydelige balansekostnader forbundet med avvik mellom forventet
produksjon og faktisk produksjon. Kraftprodusenter ma daglig melde inn forventet
produksjon, time for time, det neste degnet. Ettersom vindforholdene varierer og er
vanskelige & predikere, vil det ofte oppstd avvik mellom forventet, innmeldt produksjon, og
faktisk produksjon. Ved avvik ma vindkraftprodusenten aktivisere/deaktivere annen
produksjon eller handle i markedet for & produsere rett niva i den aktuelle timen (NORWEA,
2012).

Diverse andre kostnader omfatter blant annet vedlikehold av infrastruktur som kabler, veier,
bygg og anlegg. I tillegg ma norske vindkraftutbyggere normalt betale en innmatingstariff for
leveranse av elektrisitet over kraftnettverket. Tariffen reflekterer merkostnadene som oppstar

av at den svert variable vindkraften belaster nettet.

? Den industrielle taksten utgjer normalt 70-100 % av parkens totale investeringskostnader (NORWEA,
2012)
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2.3 Produksjon

I likhet med annen uregulerbar kraftproduksjon vil produksjonen ved et vindkraftverk variere
mye over tid. Den forventede é&rlige elektrisitetsproduksjonen beregnes enklest ved &
multiplisere vindkraftverkets forventede gjennomsnittlige brukstid med total installert
kapasitet. Brukstiden sier hvor mange timer turbinene ma ga med full effekt for & oppna arets
produksjon, og beregnes ved a dividere arlig produksjon pa installert kapasitet (NORWEA,
2012):

Arlig produksjon MWh

Brulkstid (fullastimer) = Installert kapasitet MW

Vindturbinens effekt kan ogsd uttrykkes som en kapasitetsfaktor. Kapasitetsfaktoren er

brukstiden uttrykt i prosent av antall timer i aret:

Brukstid i lgpet av aret
Timer i aret (8760)

Kapasitetsfaktor (%) =

I 2012 var brukstiden for alle norske kraftverk i normal drift, sett under ett ca. 2734 timer,

hvilket tilsvarer en kapasitetsfaktor pa ca. 31 % (Weir, 2013a).

Selv. om vindhastigheten er den viktigste variabelen for hey brukstid vil den endelige
arsproduksjonen 1 tillegg pavirkes av en rekke andre faktorer. Produksjonen som oppnés
avhenger blant annet av tilgjengeligheten til turbinene og av eventuelle produksjonstap som

folger av diverse eksterne pavirkninger.

Tilgjengeligheten til vindkraftverket uttrykker hvor mye av éret vindturbinene er i normal
drift, uten driftsstans grunnet for eksempel vedlikehold eller tekniske feil. Den
gjennomsnittlige drstilgjengeligheten for norske vindkraftverk i normal drift var 1 &r 2012 pa
95,6 % (Weir, 2013a). Tilgjengeligheten sier mye om hvilken kvalitet og teknisk tilstand
vindkraftverk er i. Man kan derfor forvente at tilgjengeligheten reduseres med alderen pa
vindkraftverket, da slitasje gjor at uregelmessig driftsstans og tekniske feil oftere oppstér, og

reparasjons- og vedlikeholdsbehovet gker.

Vindkraftverkets produksjonstap kan vare betydelig, ofte tilsvarende omkring 10 % av
produksjonen (NVE, 2011). Vindregimet og fordelingen mellom hoye og lave vindhastigheter
vil vaere viktig for produksjonen, da vindturbinens effekt er gitt av dens tekniske
spesifikasjoner og effektkurve. Turbulens kan vaere med pa a redusere turbinens brukstid og

oppstar serlig i omrdder med hey terrengkompleksitet. Under kalde og véte klimatiske



29

forhold vil ising kunne redusere virkningsgraden til vindturbinen ved at vingeprofilen og de
aerodynamiske egenskapene til rotorbladene reduseres. Samtidig eker slitasjen pa
vindturbinen, noe som kan redusere levetiden. Ising er serlig aktuelt for kraftverk i drift langs

kysten og 1 heyden.

I et vindkraftverk bestdende av flere vindturbiner vil det kunne oppsta produksjonstap ved at
vindturbinene skygger for hverandre. Denne effekten kalles gjerne for vaketap. Omfanget av
vaketapet avhenger av hvor tett, og hvor i terrenget turbinene er plassert i forhold til
hverandre. Vaketapet vil normalt kunne utgjere et produksjonstap pa 4 - 6 % (NVE, 2011).
Lufttettheten vil ogsa til en hver tid pavirke produksjonen av vindkraft (jfr. formel 1.1). For
samme vindhastighet vil kald, tung luft inneholde hoyere bevegelsesenergi enn varm luft.
Dette kommer av at” bevegelsesenergien i luften er proporsjonal med luftens egenvekt”
(NVE, 2011). Grunnet faktorene nevnt ovenfor er det altsa viktig & velge den turbintypen som
passer best for de vind- og klimaforhold som er gjeldende i det omrédet hvor vindkraftparken

skal bygges.

Videre i utredningen er alle produksjonstall og brukstider allerede justert for tilgjengelighet
og produksjonstap.

2.4 Kalkulasjonsrente

Vi er ute etter et realavkastningskrav for norske vindkraftprosjekter. Ettersom det allerede
finnes anerkjent litteratur for fastsettelse av avkastningskrav for fornybare prosjekter, utfores
ingen egne beregning pa dette omradet. Fokus rettes heller mot & vurdere hva som ber ligge til

grunn for valg av riktig kalkulasjonsrente.

Kalkulasjonsrenten spiller en viktig rolle nar man skal bestemme fremtidig kostnadsniva for
et vindkraftprosjekt. Ved vurdering av samfunnsekonomiske prosjekter er diskonteringsrenten
ofte omtalt som kalkulasjonsrenten. Man kan ogsd se pad kalkulasjonsrenten som et
avkastningskrav som skal gjenspeile en investerings alternative avkastning i et tiltak med
noenlunde samme risiko som den aktuelle investeringen (Nitter-Huge, 2005). I folge NVE sin
hdandbok for samfunnseokonomisk analyse av energiprosjekter (Fossdal, 2003), skal
kalkulasjonsrenten gjenspeile nyttetap ved utsatt konsum og grad av systematisk risiko i
prosjektet. Okonomisk teori definerer riktig avkastningskrav for et gitt prosjekt, som den

forventede avkastningen kapitalmarkedet tilbyr pd tilsvarende risikable investeringer



30

(Gjelberg & Johnsen, 2007). Kalkulasjonsrentenivdet er interessant for dette studiet, da

endringer pavirker nivéet pd LCOE.

2.4.1 Kapitalverdimodellen (CAPM)

I fastsettelsen av avkastningskrav for et gitt prosjekt tar man tradisjonelt utgangspunkt i data
fra aksjemarkedet og deretter bruk av kapitalverdimodellen (CAPM), for & finne riktig
rentenivd. I folge Gjolberg og Johnsen (2007) er kapitalverdimodellen den vanligste og mest
brukte modellen nar en skal sette pris pd risiko. CAPM forutsetter da at akterene i
finansmarkedet ensker & diversifisere seg til det punktet hvor man bare star igjen med
systematisk risiko. Systematisk risiko er definert som den risikoen man ikke kan diversifisere

seg bort fra. CAPM formuleres som folger:

CAPM: E[Ri] = Rf + B * E[Rm]

CAPM bestér av faktorene E[R;] , R¢, E[Ry], og Bi som henholdsvis er definert som forventet
avkastning, risikofri rente, ikke-diversifiserbar risiko representert med B-faktoren (beta) og

forventet meravkastning (i forhold til Ry).

2.4.2 Valg av kalkulasjonsrente

I denne utredningen har vi valgt & stette oss til de funnene som ble gjort av Gjelberg og
Johnsen (2007), samt retningslinjene stipulert i NVE sin handbok for samfunnsekonomiske
prosjekter (Fossdal, 2003). Gjelberg og Johnsen (2007) finner i sin studie et nominelt
avkastningskrav etter skatt pd 7,7 % for kapital investert i et representativt Enova- prosjekt.
Avkastningskravet gjelder alle typer fornybare prosjekter i Norge, og er delt opp 1 henholdsvis
5 % langsiktig rente, samt et risikotillegg pd 2,7 %. For vurdering av offentlige og
ubeskattede prosjekter finner Gjolberg og Johnsen (2007) et representativt avkastningskrav

for skatt pa 10,7 %. Justert for inflasjon, gir dette et realkrav for skatt pé ca. 8 %.

Selv. om NVE 1 sin handbok for samfunnsekonomiske prosjekter anbefaler en
kalkulasjonsrente pa 8 %, benyttes det i de fleste rapporter og konsesjonsvurderinger jevnt
over en kalkulasjonsrente pd 6 % 1 vurdering av sterre vindkraftprosjekter (NVE, 2011). NVE
krever 1 tillegg at store prosjekter, tilsvarende de vi har inkludert i denne utredningen, skal
foreta egne anslag pé kalkulasjonsrenten. Disse kan leses direkte ut fra utbyggers

konsesjonssgknader, og varierer fra 6- 8 %.
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Ettersom vi er interessert 1 & kartlegge faktorer som har innvirkning pd lennsomheten, har vi
beregnet LCOE for flere kalkulasjonsrenter. Sensitivitetsanalysen vil peke pa hvor stort utslag

en lavt (6 %) kontra en hey (8 %) kalkulasjonsrente har for prosjektene.

I senere beregninger av LCOE for det typiske norske vindkraftverket, benyttes et fast

realavkastningskrav pd 7 %.

2.5 Okonomisk levetid

Levetiden pa de ulike vindkraftprosjektene er av stor betydning og bestemmes hovedsakelig
av den tekniske levetiden til vindturbinen. Ettersom vindturbinene utgjer store deler av
totalkostnaden 1 et vindkraftprosjekt, ber ikke prosjektets levetid overgd vindturbinens
tekniske levetid. Feilberegning av levetid kan fere til tap av fremtidige kontantstremmer,
hvilket igjen har en negativ effekt pa ekonomien i prosjektet. Samtidig er sannsynligheten til
stede for at turbinene produserer utover forventet levetid, hvilket pa sin side kan oke
profitabiliteten til prosjektet. I folge NVE er turbulens, ising og terreng viktige faktorer som
ber tas heyde for nar man skal bestemme levetiden til en vindturbin (NVE, 2012b). Moderne
vindturbiner regnes i dag & ha en teknisk levetid pa ca. 20 ar, noe vi ogsd har valgt som
utgangspunkt for denne utredningen. Levetiden holdes fast pa 20 ar for alle vindkraftverk

behandlet i analysen, uavhengig av de ulike prosjektenes lokasjon og ytre pavirkninger.

2.6 Begrensinger ved modellen

LCOE- modellen slik vi har benyttet den er enkel og intuitiv. Ved & se bort fra inntektssiden
og utelukkende fokusere pa produksjonskostnadene, vil LCOE- resultatene kunne
sammenlignes direkte opp mot resultatene for andre teknologier (og kraftprisen 1 markedet).
Dette gjor modellen informativ. Fremgangsmaten har likevel sine klare begrensinger. I
realiteten vil en rekke kostnader, andre enn bare investeringskostnadene, drifts- og
vedlikeholdskostnader, kapitalkostnader og levetid, pavirke lennsomheten, bade direkte og
indirekte. Relevansen av disse kostnadene vil igjen avhenge av om leseren ser pa lennsomhet
fra et samfunnsmessig, eller et investorbasert perspektiv. Vi vil videre kort nevne noen

elementer som er utelatt i vare analyser.
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2.6.1 Nedleggelse av vindkraftverket

Som konsesjoner md man tidlig i seknadsprosessen ta stilling til hva man skal gjere med
vindkraftparken etter at prosjektet er avsluttet. Her md man folge retningslinjer fra
energiloven og de juridiske vilkar som kreves for nedleggelse av vindkraftverk som ikke
lenger er i drift (NVE, 2012b). Kostnaden knyttet til nedleggelsen regnes som forskjellen
mellom skrapverdien og nedleggelseskostnaden. Selv om kravene fra NVE er strenge, og
prosessen rundt nedleggelsen er omfattende, har vi vurdert nedleggelseskostnadene til & veare
null. Dette er gjort hovedsakelig fordi det ikke finnes tilgjengelig data pa omradet. Videre er
naverdien av denne kostnaden er lav, samtidig som det kan tenkes at skrapverdien langt pa vei

utligner nedleggelseskostnaden.

2.6.2 Eksterne miljomessige virkninger

Produksjon av elektrisitet fra vindkraft har som de fleste andre industrier eksterne virkninger.
I folge et notat fra Finansdepartementet (1997), oppstér eksterne virkninger nar; “konsum-
eller produksjonsaktiviteter til en konsument eller en bedrift pavirker andre konsumenter eller
bedrifter pa en annen mdte enn gjennom markedsprisene”. Vindkraftproduksjon forer ikke
med seg negative eksternaliteter 1 form av CO,-utslipp, slik konvensjonell kraftproduksjon
gjor. Negative eksternaliteter tilknyttet stoyniva og naturedeleggelser vil derimot kunne vare
betydelige. Ettersom det ikke finnes noen spesifikk metode for & beregne denne type kostnad,
velger vi & se bort fra de eventuelle kostnadene tilknyttet eksterne virkninger. Samtidig har
NVE 1 sine konsesjonsvurderinger tatt hoyde for denne type eksternaliteter, og vurdert de

aktuelle kraftverkene som samfunnsekonomisk lennsomme.

Analyser av vindkraft vil ofte trekke frem hvordan vindkraftproduksjon fortrenger CO»-
intensiv  produksjon, og med dette sparer samfunnet for de betydelige negative
eksternalitetene slik produksjon medferer. Selv om dette kan vare et fornuftig argument som
taler til fordel for vindkraft, vil denne problemstillingen ikke bli tatt hensyn til i denne

analysen.

2.6.3 Usikkerhet og risiko

En svakhet ved modellen er at den forutsetter en statisk verden hvor det ikke forekommer
usikkerhet, og hvor de é&rlige kostnadsstrommene er gitt av faste kostnads- og

produksjonsnivder. Modellen vil derfor ikke reflektere kompleksiteten, risikoen og



33

usikkerheten 1 kraftmarkedet. LCOE- modellens manglende hensyn til risiko- og

usikkerhetsaspekter vil trolig vaere spesielt begrensende for private investorer.

2.6.4 Produksjons- og nettverkskostnader

Modellen overser kostnader som oppstir i kraftsystemet, andre enn produksjonskostnader.
Serlig vil vindkraft, med sin volatile produksjonsprofil, fore til store belastninger pa
kraftnettverket. Selv om slike kostnader til en viss grad vil reflekteres gjennom
innmatingstariffer (som en del av drifts- og vedlikeholdskostnadene), kan det veare store

samfunnsegkonomiske tilleggskostnader.

I folge IEA (2010) vil produksjonskostnadene for et kraftverk typisk bare utgjore 60 % til 67
% av de totale systemkostnadene som oppstér ved at kraftverket er tilknyttet kraftnettverket. I
tillegg til nettverkskostnader bestar de resterende kostnadene blant annet av
distribusjonskostnader, markedsforings/administrasjonskostnader og balanseringskostnader.
Ved stort innslag av uregulerbar vindkraft vil balanseringsbehovet bli spesielt stort. I Norge
vil imidlertid vannkraften begrense kostbarheten av balansebehovet. Vindkraft er derfor
beregnet & kunne utgjere ca. 10 % av det norske elektrisitetsforbruket uten & medfore

vesentlige tekniske og ekonomiske virkninger (NVE, 2009b).

2.6.5 Forsyningssikkerhet

Forsyningssikkerhet avhenger av sikker og forutsigbar elektrisitetsleveranse. Et kraftsystem
med stort innslag av fornybar energi, inkludert vindkraft, vil ha sterre risiko for & oppleve
perioder med produksjonsunderskudd. Av hensyn til forsyningssikkerheten trengs det derfor
ekstra balanse- kapasitet, noe som innebarer kostnader for samfunnet. Selv om en del av disse
kostnadene fanges opp gjennom mekanismer pa kraftmarkedet Nord Pool og produsentenes
balanseringsforpliktelser (inkludert i driftskostnadene), vil balanseringsbehovet innebzre

samfunnsgkonomiske kostnader som trolig ikke fullt ut reflekteres i LCOE- modellen.

Ytterligere integrasjon av kraftmarkeder, med investering i nettverkskapasitet mellom
regioner og land, vil gke forsyningssikkerheten, redusere produksjons- og prisvolatiliteten, og
tillate mer fornybar energi 1 kraftmiksen. Figur 12 illustrerer omfanget av kraftutvekslingen
mellom de nordiske landene i desember 2003. Et godt integrert kraftmarked muliggjer
effektiv og rimelig balansering av den volatile vindkraftproduksjonen i Danmark. I perioder
med vindkraftoverskudd vil Danmark eksportere kraft til de andre nordiske landene. Samtidig

vil import av vannkraft fra Norge og Sverige bli brukt til & balansere kraftleveransen nér
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vindkraftproduksjonen er lav. Alternativet til den nordiske balanseringen ville 1 de fleste
tilfeller vaere & aktivere/kjope kostbar back- up produksjon (ofte kullkraftverk og/eller

gassturbiner) fra kontinentet.

Figur 12: Kraftutveksling i Norden ar 2003. Kilde: (IEA, 2010).

2.6.6 Profilkostnader

Produksjon av vindkraft er til en hver tid gitt vindforholdene ved kraftverket, og produsenten
har ikke mulighet til & regulere produksjonen etter markedsforholdene. Det vil derfor kunne
oppstd skjulte, indirekte kostnader i form av at produsenten over tid selger kraft i perioder
hvor etterspersel og pris er relativt lav. Kostnadene som oppstar kalles profilkostnader. For
investor blir profilkostnadene en alternativkost av a investere i vindkraft kontra regulerbar

energiproduksjon. Slike kostnader er ikke reflektert i LCOE- modellen.

Til tross for betydningen av "skjulte" profilkostnader virker det & vaere lite fokus pa dette 1
offentlige lonnsomhetsstudier av vindkraft. Det vil 1 videre studier derfor kunne vere
interessant & underseke hvorvidt det oppstéir sterre profilkostnader for vindkraftprodusenter
enn for andre energiprodusenter. Ettersom kraftmarkedet er svart volatilt vil det vare
nermest umulig 4 oppnd en optimal produksjonsprofil, og selv for svart fleksible
kraftprodusenter vil det alltid oppsta visse profilkostnader. Da profilkostnader ikke inngér 1
LCOE modellen, blir det ikke brukt plass pd & sammenligne profilkostnader mellom ulike
teknologier. De neste avsnittene brukes imidlertid pd og kort presentere vare funn og

indikasjoner pa profilkostnadens omfang.
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For & undersgke profilkostnadene nermere, har vi tatt for oss produksjonsprofilen for dansk
vindkraftproduksjon i 2011 og 2012. Her er utvalget stort, samtidig som nedvendig
produksjons- og prishistorikk finnes offentlig tilgjengelig pd Nord Pool Spot sine
hjemmesider (Nordpool, 2013a). For a fa et mest mulig detaljert bilde av profilkostnadene har
vi sammenlignet produksjonsprofilen time for time, direkte opp mot tilherende kraftpriser -
time for time. Vi benytter produksjonstall og priser for 17 520 timer, over en periode pa to ar
(1.1.2011 til 31.12.2012). Da vi ikke har tilgang til produksjonsprofiler pd produsentniva,
benytter vi den aggregerte produksjonen for alle vindkraftverk i Danmarks to prisomrader

(DK1 og DK2).

Ved & beregne forskjellen mellom gjennomsnittet av pris- og kvantum, og gjennomsnittlig
pris multiplisert med gjennomsnittlig kvantum, finner vi at profilkostnadene for dansk
vindkraft i 2011 og 2012, i prisomrdde DK 1 og DK 2, var pd hhv. 7 % og 11 %, og 11 % og
10 %. Basert pd danske forhold virker profilkostnader for vindkraft altsa & ligge pd omkring
10 %. Dette innebarer at vindkraftprodusentene har et skjult tap pd 10 % av potensiell
produksjonsverdi. Figur 13 viser forholdet mellom vindkraftproduksjon og priser i DK1, i en
tilfeldig valgt uke i oktober 2011. Vi ser indikasjoner pé at produksjonen er hoy nér prisen er
lav. Det er viktig 4 ha for seg at denne sammenhengen trolig forsterkes av at vindkraft i
Danmark utgjer en stor andel, vel 25 %, av energimiksen. Nar vindforholdene er gode vil en
hoy aggregert vindkraftproduksjon drive ned kraftprisene i Danmark. Denne effekten vil ikke
vaere den samme 1 Norge, da norsk vindkraft har et langt lavere innslag 1 energimiksen,
tilsvarende vel 1 %. Sterrelsen pa profilkostnadene kan derfor tenkes & vare forskjellig for

vindkraftverk i Norge og Danmark.

Figur 13: Profilkostnader. Produksjon og pris over 7 dager i prisomriade DK1.
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3. Datagrunnlag

Utredningen tar utgangspunkt i NVE sine kostnads- og produksjonsdata for 33 urealiserte
vindkraftprosjekter tildelt utbyggingskonsesjoner i tidsrommet &r 2009 til og med ar 2013.
Seks av disse prosjektene er vurdert som svert sma, med en installert ytelse pa under 25 MW.
Disse kraftverkene blir heretter referert til som smakraftverk, og analyseres separat fra resten

av utvalget.

Datagrunnlaget er hentet fra offentlig tilgjengelige konsesjonsrapporter som NVE publiserer
pa sine nettsider (NVE, 2013a). For godkjente byggekonsesjoner offentliggjores det en
omfattende rapport av NVE kalt bakgrunn for vedtak. NVE presenterer i denne rapporten
vurderinger av fordeler og ulemper ved bygging av det godkjente vindkraftprosjektet. Her tar
man blant annet heyde for utslagsgivende parametere som &rsmiddelvind og potensiell
produksjon, investerings-, drifts- og vedlikeholdskostnader, kalkulasjonsrente, samt
okonomiske utsikter. I rapporten presenteres bade utbyggers og NVEs kostnads- og
produksjonsestimater. Basert pA NVE sine egne vindmaélinger og erfaringer fra lignende
prosjekter, vil NVE 1 mange tilfeller vurdere utbyggerens estimater som urealistiske.
Gjennomgdaende for konsesjonsseknadene er at utbyggers estimater er noe mer optimistiske
enn hva NVE kommer frem til. Ettersom NVE har inngdende kunnskap og erfaring i &
vurdere ekonomiske utsikter for kraftprosjekter, samt utferer mer objektive vurderinger, har

vi valgt 4 legge NVE sine estimater til grunn.

En utfordring med datamaterialet er at data ikke alltid presenteres pa en konsekvent mate av
de ulike saksbehandlerne i NVE. Vi har derfor tatt visse forutsetninger der hvor presenterte

data er uklare eller mangelfulle:

- Nar estimater presenteres som intervaller har vi benyttet gjennomsnittet som
utgangspunkt.
- Nér data mangler, har vi benyttet NVEs referansetall’ for norske vindprosjekter,

gjeldende for det aret konsesjonen ble gitt.

Tabell 1 viser alle kraftverk, med kapasitet over 25 MW, som er tildelt konsesjon 1 perioden
ar 2009 til 2012. Her inkluderes tilhorende planlagt kapasitet, estimerte kostnads- og
produksjonstall, og levealder. All kostnadsdata benyttet i analysen er omgjort til reelle tall for

* For NVE sine referansetall: se appendiks, tabell 1.
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ar 2012 ved hjelp av kostnadsutviklingen 1 perioden, naermere beskrevet 1 delkapittel 3.1.
Verdier markert med gronn, er gjennomsnittsverdier fra konsesjonsrapportene, og
representerer input- data i LCOE- beregningene. For drifts- og vedlikeholdskostnadene
(D&V) og investeringskostnadene (I), finnes de kostnadsjusterte tallene i kolonnene D&V —
2012 og I — 2012. Referansekraftverket betegnes som det typiske norske vindkraftverket for ar
2012, og representerer gjennomsnittsverdier av all prosjektdata. Videre i utredningen vil

referansekraftverket vaere utgangspunktet for sensitivitets- og lennsomhetsanalyser.

Tabell 1: Vindkraftverk med kapasitet >25MW

Konsesjon Prosjektnavn Turbiner MW/ turb Kapasitet | Brukstid D&V D&V- 2012 | 1- 2012 Levealder

Ar Kraftverk > 25 MW Stk MW MW Timer NOK/kWh mNOK MW mNOKMW Ar
2013 Falesraasa 60 3 180,0 0,135 13,00 13 20
2012 Geitfjellet 60 3 180,0 0,150 11,00 20
2012 Hamnfjell nfa n'a 120,0 0,150 13,40 20
2010 Kvenndalsfiellet n/a e 100,0 0,100 12,00 20
2010 Rakkocearro 67 3 200,0 0,125 13,75 20
2012 Remmafijellet 36 36 130,0 0,150 11,20 20
2012 Raudfjell 60 3 180,0 0,165 12,00 20
2010 Roan 110 3 330,0 0,100 12,00 20
2009 Sermarkfjellet 65 23 1485 0,100 12,00 20
2012 Tellenes nfa n'a 192,0 0,146 10,78 20
2009 Ulvalanda 77 3 231,0 0,100 13,00 20
2009 Moi- Laksesvelafjellet 57 3 1710 0,100 13,00 20
2009 Brusali-Karten 40 3 120,0 0,100 13,00 20
2009 Eikeland-Steinsland A2 50 25 1250 0,100 13,00 20
2011 Egersund 35 3 105,0 0,135 12,00 20
2010 Storheia 95 23 220,0 0,100 12,00 20
2012 Svarthammaren- Péllifiellet n/a e 150,0 0,150 12,00 20
2012 Anstadbl3heia n/a n/a 32,2 0,150 12,00 20
2012 Freya 26 23 60,0 0,125 11,50 20
2012 Kvinesheia 20 3 90,0 0,150 8,90 20
2011 Lutelandet 15 3 45,0 0,149 13,25 20
2009 Stigafiell 13 23 299 0,100 13,00 20
2009 Skinansfiellet 33 3 99,0 0,100 13,00 20
2009 Gravdal 40 23 92,0 0,100 13,00 11,44 20
2009 Eikeland-Steinsland Al 40 2 80,0 0,100 13,00 11,44 20
2011 Hitra 2 25 3 75,0 0,135 13,00 11,9 20
2012 Serfjord 30 3 90,0 2800 0,150 12,00 12,00 20
2012 Referansekraftverk 48 2,8 1325 2889 0,125 12,29 11,55 20

Av tabell 1 ser vi at referansekraftverket, 1 &r 2012, bestér av folgende gjennomsnittverdier:

e Brukstid: 2889 timer

e Dirifts- og vedlikeholdskostnader: 0,147 NOK/kWh
e Investeringskostnader: 11,55 MNOK/MW

e Levetid: 20 ir

NVE vurderer i ar 2012 at brukstid, drifts- og vedlikeholdskostnader og investeringskostnader
for norske vindkraftverk ligger pd hhv. 2700 timer, 0,12- 0,18 NOK/kWh og 11-13
MNOK/MW, jfr. tabell 1 i appendiks. I NVE rapporten Kostnader ved Produksjon av Kraft
og Varme fra & 2011 (NVE, 2011), benytter NVE investeringskostnader pa 12,889
MNOK/MW, og drifts- og vedlikeholdskostnader pa 0,15 NOK/kWh, ved beregning av
LCOE.
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Norwegian Wind Energy Association (NORWEA) opererer i sine LCOE- beregninger med
investeringskostnader pa 11,047 MNOK/MW, drifts- og vedlikeholdskostnader pa 0,151
NOK/kWh og en brukstid p4 3000 timer (Asheim, 2013). Sterrelsene er basert pa norske
vindkraftutbyggeres egne kostnads- og produksjonsdata, innsamlet av NORWEA.

Sammenligner vi data fra vart referansekraftverk opp mot NVE og NORWEA sine estimater,
virker vare prisjusterte data & vare fornuftige. Drifts- og vedlikeholdskostnadene er omtrent
pa samme nivd, mens brukstiden og investeringskostnadene avviker noe.
Investeringskostnadene har falt merkbart siden ar 2011 (fra 12,889 til 11,55 NOK/MW),

hvilket er som forventet.

Smakraftverk

Smaékraftverk virker & ha lavere investeringskostnader enn kraftverk med kapasitet over 25
MW, jfr. tabell 2. Kraftverk som Roymyra og Friestad, med lave kostnader relativt til andre
kraftverk, vil trolig ikke vare representative for det typiske norske vindkraftverket. Det kan
likevel vere interessant & merke seg at de aller minste kraftverkene, som planlegger
installasjon av sma 0,8MW vindturbiner, virker a ha lavere investeringskostnader enn sterre
kraftverk. Til tross for at dette strider mot teorien om skalafordeler i installasjonen, kan det
tenkes at de lave kostnadene kommer av at transport og installasjon er mindre komplisert og
kostbart for de sma vindturbinene. I tillegg er de minste kraftverkene (under 10 MW) unntatt

loven om konsekvensutredninger (Miljgverndepartementet, 2009).

Tabell 2: Vindkraftverk med kapasitet < 25SMW

Konsesjon Prosjektnavn Turbiner MW/ turb Kapasitet | Brukstid D&V 1- 2012 Levealder

Ar smékrftvark Stk MW MW Timer NOK/kWh mNOK/M A
2010 Friestad 3 0.8 2,4 2500 0,100 9,20 20
2010 Roymyra 3 0.8 2,4 3125 0,100 9,20 20
2011 Sviheia 8 23 184 2964 0,145 04 20
2012 Degnnesfjord 5 2 10,0 3000 0,150 2,00 20
2009 Vardegya 2 25 5.0 3150 0,100 4d 20
2009 Bessakerfjellet 2 5 2 10,0 2700 0,128 4l 20
2012 Referansekraftverk 4,3 1,7 3,0 2907 0,120 10,72 20

3.1 Kostnadsjusteringer av datamaterialet

Vi ensker & beregne LCOE per &r 2012 for vindkraftprosjekter som har fatt godkjent sine
konsesjonssgknader 1 érene 2009, 2010, 2011 og 2012. Kostnadsestimater for
investeringskostnader og drift- og vedlikeholdskostnader, gjort ett, to og tre ér tilbake justeres
derfor i forhold til kostnadsnivdet i 2012. En overveiende andel av de totale kostnadene er gitt
av priser i det internasjonale vindkraftmarkedet, herunder leveranderenes priser pa turbiner og

serviceavtaler. Dette betyr at det ikke vil vare hensiktsmessig & justere kostnadsnivaer kun
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etter den generelle prisekningen 1 den norske gkonomien. Generelt har investeringskostnadene

falt mens drifts- og vedlikeholdskostnadene har okt.

NVE sine estimater pd investeringskostnaden for det typiske vindkraftprosjektet i Norge, har i
analyseperioden falt fra 13- 15 MNOK/kWh 1 ar 2009, til 11- 13 MNOK/kWh 1 ar 2012, jfr.
tabell 1 1 appendiks. Vi ser at investeringskostnaden for norske kraftverk virker a ha falt med

omkring 15 % fra 20009 til 2012.

Turbinpriser er den viktigste driveren for utviklingen 1 totale investeringskostnader for
utbyggere. Det er ingen turbinproduksjon i Norge, hvilket gjor at vindkraftutbyggere tar
internasjonale turbinpriser som gitt. Siden ar 2008 er turbinprisene redusert med omkring 20
% (NVE, 2012a). I analyseperioden, ar 2009 — 2012, star fallet i turbinprisen dermed for det

meste av reduksjonen i investeringskostnaden.

e For perioden ar 2009 til ar 2012 reduserer vi tidligere estimater pa

investeringskostnader med 3, 33 % éarlig.

I motsetning til investeringskostnadene, har drifts- og vedlikeholdskostnadene ekt betydelig i
analyseperioden. NVE sine estimater pa drifts- og vedlikeholdskostnader, for det typiske
vindkraftprosjektet i Norge, har ekt fra 0,10 NOK/ kWh i ar 2009, til 0,12- 0,18 NOK/ kWh i
ar 2012, jfr. tabell 1 i appendiks. Veksten i drifts- og vedlikeholdskostnadene kan derfor ha
vart pd s mye som 50 %, langt mer enn den generelle prisokningen i ekonomien. Mye av
dette kommer trolig av at prisen pé internasjonale serviceavtaler har gkt betydelig de senere

arene (Nielsen, et al., 2010, p. 20).

e For perioden ar 2009 til ar 2012 oker vi tidligere estimater pa drifts- og
vedlikeholdskostnader med 15 % éarlig.

3.2 Usikkerhet ved datagrunnlag

Det er viktig & merke seg at det endelige kostnadsbildet ofte vil avvike relativt mye fra det
som presenteres 1 konsesjonsseknaden. Da konsesjonsprosessen er komplisert og langvarig,
vil det ofte ta flere ar fra konsesjonsseknaden godkjennes, til investeringen og utbyggingen
faktisk gjennomferes. Man kan derfor ikke uten videre forvente at de kostnads- og
produksjonstall som presenteres i rapportene vil samsvare med de tallene som faktisk gjelder

ndr prosjektet blir bygd og er i drift. Grunnet den store usikkerheten ved estimatene i
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konsesjonsrapportene har vi utarbeidet usikkerhetsintervaller og scenarioer, hvor vi lar

kostnads- og produksjonstall variere med felgende prosentsatser:

- D&V- kostnader: Gjennomsnittverdi i konsesjonsrapporten +/- 15 %
- Investeringskost: Gjennomsnittverdi i konsesjonsrapporten +/- 7,5 %

- Brukstimer: Gjennomsnittverdi i konsesjonsrapporten +/- 20 %

3.2.1 Usikkerhet ved drifts- og vedlikeholdskostnader

Det foreligger stor usikkerhet omkring estimater for D&V- kostnadene. Ofte er dette
kostnadsdata som ikke er offentlig tilgjengelig. NVE har selv ikke direkte tilgang til slik data
(Weir, 2013b) og benytter derfor langt pa vei kostnadsestimater fra konsesjonsseknader som
utgangspunkt for beregning av egne referansetall. Videre legger NVE til grunn at totale drifts-
og vedlikeholdskostnader for prosjekter i ar 2012 kan ventes & ligge mellom 0,12 og 0,18
NOK/kWh (NVE, 2012a). Dette intervallet gir en variasjon i D&V- kostnadene pd +/- 15 %
om gjennomsnittverdien 0,15 NOK/kWh.

3.2.2 Usikkerhet ved investeringskostnadene

For &r 2012 har NVE estimert investeringskostnaden for det typiske vindkraftverket til & ligge
mellom 11-13 MNOK/MW. Intervallet gir en variasjon pa +/- 7.5 % omkring
gjennomsnittverdien 12 MNOK / MW.

Da det er krevende & predikere investeringskostnaden flere ar frem i tid er det ogsa her
usikkerhet rundt estimatene. Som nevnt vil spesielt endringer 1 turbinpriser pavirke de totale
investeringskostnadene. Samtidig vil valg av turbintype i enkelte tilfeller ikke vaere avgjort

under konsesjonsprosessen, noe som kan fore til andre turbinkostander enn forst antatt.

3.2.3 Usikkerhet ved brukstid

Variasjon 1 vindstyrke kan potensielt gi store utslag i produksjonen. I folge NVE (2012a) vil
en ekning i vindhastigheten pd 10 % generelt gi 15-20 % heyere elektrisitetsproduksjon. Over
en periode pa 30 ar vil i tillegg arsmiddelvinden variere med +/- 20 %. Hva som blir den

faktiske brukstiden og produksjonen er altsa svert usikkert.

Variasjon 1 kvaliteten pd vindmalingene gjort ved de ulike prosjektene er ogsa grunnlag for
usikkerhet 1 forventet brukstid og produksjon. Presise vindmaélinger er avgjerende for & unngé
unedvendig usikkerhet i produksjonsestimater. Da middelvinden varierer fra &r til &r, er det

viktig at vindmalingene foregar over en lengre tidsperiode. I tillegg til utbyggers vindmélinger
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utforer NVE og Kjeller Vindteknikk derfor egne vindmalinger for hvert omsgkt prosjekt. Til
tross for dette er usikkerheten betydelig. Ambisiose maélsetninger for vindkraftutbygging,
kombinert med press for & minimere behandlingstiden for konsesjonsseknader, forer til at

vindmalingsperioden ofte blir for kort.

Det at valg av vindturbin ikke alltid er avgjort under konsesjonsprosessen, skaper ekstra
usikkerhet rundt brukstidsestimatene. Valg av riktig vindturbin i forhold til de vindforhold
som er gjeldende ved prosjektomradet, er avgjerende for & maksimere produksjonen. I tillegg
til vindhastigheten er det en rekke andre faktorer som péavirker den endelige brukstiden.
Vindregimet 1 omrddet (forholdet mellom sterke og lave vindhastigheter, vindretning,
turbulens), ising og utilgjengelighet grunnet vedlikehold og tekniske feil, er med péd & skape
betydelig usikkerhet rundt hva som blir den endelige brukstiden.

3.3 Presentasjon av scenarioer

Med bakgrunn i den betydelige usikkerheten har vi for hvert kraftverk valgt & presentere

LCOE- verdier basert pa forutsetningene i felgende tre scenarioer:

1. Basisscenario: [ basisscenarioet vil alle innsatsfaktorer vaere middelverdier, og
dermed samsvare med de data man finner i NVE sine konsesjonsvurderinger.

2. Godt scenario: [ det gode scenarioet er brukstiden hegy (20 %),
investeringskostnaden lav (-7,5 %), og drifts- og vedlikeholdskostnadene lave (-15 %).

3. Darlig scenario: 1 det darlige scenarioet er brukstiden lav (20 %),
investeringskostnaden hey (+7,5 %) og drifts- og vedlikeholdskostnadene hoye (+15
%).

Resultatene fra beregningene for de ulike scenarioene’ kan studeres narmere i appendiks,
tabell 2 og 3. Under viser tabell 3 variabelnivéet for referansekraftverket ved de ulike
scenarioene. Disse verdiene vil vare utgangspunktet for lennsomhetsanalyser av norsk

vindkraft.

’ Gitt kostnads- og produksjonsnivéer for hvert av scenarioene, presenteres her LCOE — beregninger for tre ulike
kalkulasjonsrenter: 6 %, 7 % og 8 %. Da valg av kalkulasjonsrente varierer i litteraturen, gir dette oss et bedre
sammenligningsgrunnlag mot resultater i andre studier.
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Tabell 3: Tabellen viser variabelnivaer for referansekraftverkets ulike scenarioer.

Variabler Basisscenario | Darlig scenario | Godt scenario
Investeringskostnad (MNOK/MW) 11,55 12,42 (+7,5 %) 10,68 (- 7,5 %)
Drift- og vedlikeholdskostnad 0,1474 0,1695 (+15 %) | 0,1253 (- 15%)
(NOK/kWh)

Brukstid (timer) 2889 2312 (- 20 %) 3467 (+ 20 %)
Kalkulasjonsrente (%) 7 7 7

4. LCOE - beregninger (ar 2012)

I dette kapittelet presenteres LCOE- beregninger for de wulike kraftverkene, gitt
forutsetningene i de tre scenarioene. Resultatene presenteres grafisk i figur 14- 16, mens flere
beregninger finnes i tabell 2 og 3 i appendiks. Hovedfokuset vil vaere pa kraftverk med en
installert kapasitet over 25 MW. Smakraftverkenes resultater presenteres 1 figur 17, men vil

ikke veere med i senere sensitivitets- og lennsomhetsanalyser.

4.1 Basisscenario

I figur 14 vises LCOE- beregningene for kraftverk med kapasitet over 25 MW. Her er LCOE
presentert for alle kraftverkene, gitt en 7 % kalkulasjonsrente og forutsetningene i
basisscenarioet. Referansekraftverket er markert lysebld. LCOE spenner fra det minst
lonnsomme kraftverket Lutelandet, med en beregnet LCOE pa 0,578 NOK/kWh, til det mest
lennsomme kraftverket Ulvelanda, med en beregnet LCOE pa 0,449 NOK/kWh. Variasjonen
er pa 0,129 NOK/kWh. Ikke overraskende ligger de fleste kraftverkenes LCOE tett opptil
referansekraftverkets LCOE, pé 0,492 NOK/kWh.
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Figur 14: LCOE- beregninger for kraftverk > 25 MW, gitt betingelsene i basisscenarioet.
Referansekraftverket er markert i lyseblatt.

4.2 Godt og darlig scenario

Figur 15 og 16 viser LCOE- beregninger gitt forutsetningene i hhv. det gode og darlige
scenarioet. For det gode scenarioet spenner LCOE- verdier seg fra 0,459 til 0,357 NOK/kWh,
og LCOE- verdien for referansekraftverket er her pd 0,391 NOK/kWh. For det dérlige
scenarioet varierer LCOE fra 0,743 til 0,575 NOK/kWh. Referansekraftverket har her en
LCOE- verdi pé 0,633 NOK/kWh.
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Figur 15: LCOE- beregninger for kraftverk > 25 MW, gitt betingelsene i godt scenario.
Referansekraftverket er markert i lyseblatt.

Figur 16: LCOE- beregninger for kraftverk > 25 MW, gitt betingelsene i déirlig scenario.
Referansekraftverket er markert i lyseblatt.
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For & oppsummere kan vi slé fast at LCOE for referansekraftverket, gitt en kalkulasjonsrente
pa 7 % og variasjonen i vart datamateriale, forventes a ligge pd mellom 0,391 NOK/kWh og
0,633 NOK/kWh. Dette tilsvarer en variasjon pa — 0,10INOK/kWh og + 0,141NOK/kWh om
LCOE- verdien i basisscenarioet (0,492 NOK/kWh). Vi vil gé ytterligere inn i bakgrunnen for

variasjonene under sensitivitetsanalysen i kapittel 4.5.

4.3 LCOE for smakraftverk

I figur 17 presenteres LCOE- beregninger for smakraftverk med en installert kapasitet pa
under 25 MW. Det er per i dag 6 sma vindkraftverk, gitt konsesjon for bygging fra ar 2009.
Av dette begrensede utvalget gir referansekraftverket en LCOE pa 0,469 NOK/kWh, gitt 7 %
kalkulasjonsrente og forutsetningene i basisscenarioet. Dette nivdet er betydelig lavere enn for
storre kraftverk. Man skal likevel vare forsiktig med 4 trekke slutningen at de minste

kraftverkene er mest lennsomme, da utvalget er begrenset.

Figur 17: LCOE- beregninger for sméakraftverk <25 MW, gitt betingelsene i basisscenario.

4.4 Vurdering av LCOE- resultater

I NVE- rapporten Kostnader ved produksjon av kraft og varme (NVE, 2011) er
produksjonskostnadene (LCOE) for norsk landbasert vindkraft beregnet til 4 vaere 0,603
NOK/kWh og 0,527 NOK/kWh i &r 2011, ved en brukstid pd hhv. 2000 og 3000 timer. Med
en gjennomsnittlig brukstid pa 2889 timer, ligger vir beregnede LCOE pé 0,492 NOK/kWh,

altsd noe lavere enn NVEs estimater fra ar 2011. Forskjellene kan forklares av at NVE sine
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forutsetninger er noe strengere enn de vi benytter i vért basisscenario®. Brukes forutsetningene
i det darlige scenarioet (jfr. tabell 3), og en 6 % kalkulasjonsrente, stemmer forutsetningene
godt overens med dem som er benyttet av NVE. Gitt disse forutsetningene finner vi av tabell

2 i appendiks en LCOE pa 0,60 NOK/kWh.

NORWEA beregnet i ar 2012 LCOE for norske vindkraftverk til & vere omkring 0,50
NOK/kWh og 0,52 NOK/kWh, ved hhv. 6 % og 8 % kalkulasjonsrente (Asheim, 2013).
NORWEA forutsetter da investeringskostnader pa 11,047 NOK/MW, drifts- og
vedlikeholdskostnader pa 0,151 NOK/kWh og brukstid pa 3000 timer.

Bjorke (2009) beregnet LCOE for norske vindkraftverk i &r 2009 til & vaere mellom 0,47
NOK/kWh og 0,67 NOK/kWh, gitt en kalkulasjonsrente pa 6 % . Benytter vi forutsetningene
1 basisscenarioet, og en kalkulasjonsrente pad 6 %, vil vare beregninger langt pa vei vare
sammenlignbare med beregningene 1 Bjorke (2009). Av tabell 2 1 appendiks finner vi da at
LCOE varierer fra 0,427 NOK/kWh til 0,549 NOK/kWh. Referansekraftverket viser en
LCOE pa 0,468 NOK/kWh. Fra dette ser vi umiddelbart at LCOE- nivéaet virker & ha falt
siden ar 2009.

I NVE- rapporten Kostnader ved produksjon av kraft og varme (NVE, 2011) er det beregnet
enhetskostnader for produksjon av elektrisitet ved bruk av ulike teknologier. Sammenligner vi
referansekraftverkets LCOE opp mot kostnader for alternative teknologier®, ser vi av figur 18
at vindkraft 1 dag produseres til hgyere kostnader enn blant annet kullkraft og kjernekraft.
Samtidig er vannkraften suverent billigst. Med langt heyere enhetskostnader representerer
gassturbinverket typisk back up - kapasitet som aktiveres ved kapasitetsproblemer og

produksjonsunderskudd 1 markedet.

® NVE benytter i sine LCOE- beregninger for ar 2011 en kalkulasjonsrente pa 6 %, en levetid p 20 ar,
investeringskostnader pa 12,889 MNOK/MW og drifts- og vedlikeholdskostnader pa 0,15/kWh (NVE, 2011).
7 Bjerke (2009) sine beregninger er utfort basert pa data hentet fra konsesjonsseknader (utbyggernes egne
estimater).

¥ Gjennomsnittet av @vre og nedre kostnadsniva presentert i rapporten er forutsatt. Vi tar forbehold om at
forutsetningene bak beregningene i NVE (2011) kan avvike fra dem benyttet i LCOE- modellen.
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Figur 18: Teknologiers enhetskostnader. ”Vindkraftverk (LCOE)” representerer
referansekraftverket i basisscenario. Qvrige sterrelser er hentet fra (NVE, 2011).

4.5 Sensitivitetsanalyser

I sensitivitetsanalysen gér vi mer detaljert inn 1 hva som er bakgrunnen for de store LCOE-
variasjonene observert mellom scenarioene. Analysen er utfert ved & variere én og én
variabel, mens vi har holdt alle andre variabler konstante pa basisniva’. Vi far da en fering pa
hvor mye hver av variablene isolert sett pavirker LCOE. Det er imidlertid viktig a ha for seg
at variablene 1 realiteten vil kunne pavirke hverandre. En hey investeringskostnad kan for
eksempel komme av at utbygger har investert i ekstra avanserte vindturbiner som igjen gir en
ekstra hey brukstid. Dersom den positive effekten ved ekt brukstid overgir den negative

effekten ved hoyere investeringskostnader, kan man i sum oppné en redusert LCOE.

Sensitivitetsanalyser vil bli gjort pd investeringskostnader, drift- og vedlikeholdskostnader,
brukstid og kalkulasjonsrente. Videre kunne det veart interessant & underseke hvilke utslag
endringer i turbinlevetid har pdA LCOE. Vi har valgt 4 overse dette da det virker & vare enighet
om at 20 ars levetid er det som i dag benyttes i tilsvarende analyser. Sensitivitetsanalyser er

utelukkende gjort for referansekraftverket.

I figur 19 og tabell 5 1 appendiks presenteres resultatene fra sensitivitetsanalysen hvor hver

variabel varieres med et niva lik sterrelsen pd usikkerhetsintervallet, tilsvarende godt og dérlig

%1 basisniva er variablene lik variablene for referansekraftverket i basisscenarioet, se tabell 3.
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scenario. Det vises her hvordan en endring 1 en av variablene, alt annet like, endrer LCOE 1

forhold til basis nivaet (0,492 NOK/kWh). Endringen uttrykkes i NOK/kWh.

Nér investeringskostnaden varieres med +/- 7,5 % om basisnivaet pd 11,55 MNOK/MW,
medforer dette en endring i LCOE pa totalt 0,052 NOK/kWh. En reduksjon av
investeringskostnaden pé 7,5 %, forbedrer LCOE med 0,026 NOK/kWh (5,28 %) 1 forhold til
LCOE 1 basisscenarioet. Sensitivitetsanalysen for drifts- og vedlikeholdskostnader viser at
LCOE- nivaet for referansekraftverket forandres med 0,044 NOK/kWh nar vi lar D& V-
kostnaden variere med +/- 15 %. En reduksjon i D&V-kostnadene pa 15 %, vil resultere i en

forbedring av LCOE pé 4,47 %.

Videre kan vi observere hvordan LCOE- nivaet for referansekraftverket forandres nér vi lar
brukstiden variere med +/- 20 % om basisnivaet pd 2889 timer. Ettersom usikkerheten i
produksjonen er antatt & kunne variere med 40 %, er det naturlig & forvente store utslag 1
LCOE. Ved & la brukstiden variere fra middels til hoyt, og middels til lavt niva, far vi at
LCOE varierer med totalt 0,143 NOK/kWh. Hvis vindforholdene er gode, og brukstiden eker
med 20 %, vil LCOE 1 basisscenarioet forbedres med 11,58 %. Analysen viser at variasjonen

og usikkerheten 1 brukstiden (fra 2312 til 3467 timer) gir det sterste utslaget 1 LCOE.

Til slutt presenteres variasjonen i LCOE- nivéet for referansekraftverket nar vi lar
kalkulasjonsrenten variere fra 6-8 %. Under basisbetingelsene vil en endring 1
kalkulasjonsrenten fra 6-8 % medfere at LCOE varierer med totalt 0,049 NOK/kWh. Settes
kalkulasjonsrenten ned med en prosent (fra 7 % til 6 %), vil LCOE forbedres med 4, 87 %.

Figur 19: LCOE i forhold til LCOE i basisscenarioet (0,492 NOK/kWh), som felge av endringer i
variablene tilsvarende deres respektive usikkerhetsintervaller.
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For a bedre kunne sammenligne variablene opp mot hverandre er det hensiktsmessig a i
tillegg utfore analyser hvor alle variablene varieres med samme nivd. P4 denne méten
synliggjor man hvilke variabler som er viktigst & fokusere pa for & forbedre lonnsomheten for

fremtidige prosjekter.

Figur 20 viser endringen 1 LCOE 1 forhold til LCOE 1 basisnivéet, som folge av en 10, 20, og
30 % endring av hver variabel. En reduksjon av investeringskostnaden, eller en gkning av
brukstiden pd 20 % reduserer LCOE med hhv. 14 % og 18 %. For endringer i D& V-
kostnader og kalkulasjonsrenten, viser figuren at disse har mindre effekt pA LCOE. Av alle
innsatsfaktorene viser sensitivitetsanalysene at LCOE péavirkes minst av drifts- og
vedlikeholdskostnadene. En kostnadsreduksjon pa 20 %, reduserer LCOE med 6 %. Dette er
en viktig implikasjon som forteller oss hvor fokus ber ligge nir det gjelder fremtidige
effektivitetsforbedringer og kostnadsreduksjoner. For fremtidige prosjekter ligger det storste

potensialet for kostnadsreduksjoner i & gke brukstiden og redusere investeringskostnadene.

Figur 20: Prosentvise endringen av LCOE i forhold til LCOE i basisniva, som felge av
en 10, 20, og 30 % endring av hver variabel.
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5. Fremtidig utvikling av LCOE

Vindkraftindustrien har de siste 30 arene vart gjennom en kraftig utvikling. Kombinasjonen
av reduserte kapitalkostnader og stadig bedre produksjonseffektivitet har fort til en markant
reduksjon av vindkraftens LCOE. Fra 1980 arene til starten av 2000- tallet falt LCOE 1 folge
Schwabe, et al. (2011) jevnt over med en faktor pa over 3. Etter vel fem ar med stigende
kostnader frem mot finanskrisen i ar 2008 og 2009, har LCOE de siste drene igjen veert
fallende. De mest effektive vindkraftverkene vil i1 enkelte land allerede vare
konkurransedyktige med tradisjonell teknologi som kullkraft, kjernekraft, og gasskraft. I folge
Bloomberg New Energy Finance vil det gjennomsnittlige vindkraftverket kunne vere
konkurransedyktig med annen teknologi innen &r 2016 (BNEF, 2011). Fallende
vindturbinpriser, kombinert med ekende priser pa fossile energiressurser har fort til at
vindkraftverk i land som Australia og Brasil i mange tilfeller allerede utkonkurrerer
kullkraftverkene. Vindkraft 1 Australia er 1 dag 14 % og 18 % billigere enn kullkraft og
gasskraft, uten subsidier (BNEF, 2013).

Vi onsker 1 dette kapittelet & se nermere pd utviklingen av LCOE og underliggende
komponenter. Basert pa historisk utvikling av vindkraft, dagens utgangspunkt, og
forventninger for fremtiden, vil vi utarbeide prognoser for utviklingen av
investeringskostnader, brukstid, og drifts- og vedlikeholdskostnader frem mot ar 2020 og ar
2030. Tabell 6 i appendiks oppsummerer de viktigste faktorene for LCOE- forbedringer,

gjennomgdtt 1 dette kapittelet. Tiden frem mot ar 2030 deles inn i felgende to perioder:

e Periode 1: Ar 2012 til ar 2020.
e Periode 2: Ar 2020 til ar 2030.

For investeringskostnadene vil prognosene hovedsakelig baseres pa erfaringskurveteori, mens
prognoser for utviklingen av brukstid og drifts- og vedlikeholdskostnader vil baseres pa andre
analyser. Erfaringskurveteori benyttes kun for investeringskostnader fordi leringseffekter her

er mest markante og lettest a observere.
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5.1 Utvikling av investeringskostnadene

Som vist 1 sensitivitetsanalysen og figur 20, ligger det et stort lennsomhetspotensial 1 &
redusere investeringskostnadene. En positiv utvikling av kostnader forbundet med produksjon
og installasjon av turbiner, vil ha stor direkte betydning for vindkraftens lennsomhet.

Turbinkostnadene alene utgjer som nevnt omkring 75 % av kapitalkostnadene.
Turbinpriser

Prisene pd vindturbiner har siden pristoppen i ar 2008- 2009 vert fallende. Med svak
etterspoarsel og lave priser opplevde man 1 forste halvdel av 2000- tallet en konsolidering av
vindturbinprodusenter (Nielsen, et al., 2010). Med okt politisk fokus pa fornybar energi,
begynte ettersporselen a ta seg kraftig opp fra omkring ar 2004- 2005. Konsolideringen
reduserte konkurransen i markedet, og kombinert med sterk ettersperselsvekst og stigende
ravarepriser, gkte prisen pd vindturbiner. Data fra prosjekter i USA, Danmark, Spania og
ellers 1 Europa viser i folge Schwabe, et al. (2011) at kapitalkostnadene okte fra ar 2004 og
opp mot ar 2007- 2009. Mellom ar 2005 og 2008 vokste det globale markedet for vindkraft
med 30-40 % arlig (EWEA, 2009). I denne perioden var vindkraftteknologien i rask utvikling,
og vindturbinene ble stadig storre og mer effektive. Med finanskrisen falt imidlertid
ettersparselen, noe som resulterte 1 lavere priser pd vindturbiner. I folge NVE (2012a) er
turbinprisene redusert med omkring 20 % siden ar 2008. Etter ar med rask vekst virker
markedet for vindkraft nd 4 vare i en tilpasnings- og stabilitetsfase. Det er derfor ventet at
prisene faller, og etter hvert stabiliserer seg pa et nivd som gjenspeiler de reelle
produksjonskostnadene for vindturbinprodusentene (Nielsen, et al., 2010). Etableringen av
nye produsenter, fra land som Kina og Korea, har ogsd vert med pa & eke konkurransen i
markedet. Dette vil trolig bidra til & redusere prisene fremover, slik man har opplevd i

solcellebransjen.
Stdlpriser

Stal er den viktigste komponenten i1 vindturbiner, noe som medferer at stélprisen har en hay
innvirkning pé utbyggers investeringskostnad. Basert pd komponentsammensetningen av en
Vestas V80 2MW vindturbin, bestar en vindturbin av totalt 87 % stal (Nielsen, et al., 2010).
Mer detaljert er andelen stdl folgende for de ulike delene av vindturbinen: Nav (100 %),
rotorblader (5 %), nacelle (80 %) og tdrn (98 %). For & redusere bruken av stél i turbintarnet

har enkelte produsenter tatt i bruk en blanding av betong og stal. Dette vil i folge Cena &
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Simonot (2011) kunne redusere tarnkostnadene med omkring 44 % sammenlignet med tirn
konstruert utelukkende av stal. Utviklingen av stilprisen (pris pa konstruksjonsstil i Norge)
illustreres av figur 21. Grafen viser at man frem mot finanskrisen i 2008, opplevde en kraftig
okning 1 stélprisene. I folge (Nielsen, et al., 2010) stod ekningen 1 stalpriser for omkring 16 %
av den samlede prisstigningen pa vindturbiner i perioden ar 2003 til ar 2008. Stélprisene har
siden 2011 stabilisert seg. Fremtidige stélpriser vil sarlig avhenge av aktiviteten i
verdensgkonomien. Gitt at den sterke veksten i land som Kina, India, Brasil, mfl. fortsetter,

vil ettersporselen etter stal, og derav stalprisene, trolig holde et hayt niva ogsa fremover.

Figur 21: Utvikling av norske priser pa konstruksjonsstal, fra ar 2005 til 2013 (2005 = 100). Kilde: (SSB,
2013b)

Installasjon av vindturbiner

Installasjon av vindturbiner stdr for en relativt stor andel av de totale investeringskostnadene.
I Norge vil utilgjengelighet og terrengkompleksitet ofte gjore installasjonen ekstra komplisert
og utfordrende, noe som igjen eker kostnadene forbundet med for eksempel infrastruktur,
nettverkstilknytning og transport av turbiner. Etter hvert som de beste vinkraftlokalisasjonene
1 Norge utnyttes, forventes det at installasjonskostnadene vil gke (NVE, 2011). Dette kommer
blant annet av at kostnader i forbindelse med nettverkstilknytning vil gke nér avsidesliggende
omrader, langt fra sentralnettet, tas i bruk. Utilgjengelighet, kombinert med stadig sterre
vindturbiner (tarn og rotorblader), gjor 1 mange tilfeller transport og installasjon mer krevende
og kostbart i Norge enn i andre land. Det ligger derfor et potensial for kostnadsreduksjoner i &

utfore mer av turbinproduksjon og montering lokalt.
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Skalafordeler

Det foreligger skalafordeler i1 byggingen og installasjonen av vindkraftverk. Bygges
vindparken 1 sterre skala (mange vindturbiner) fordeles installasjonskostnadene over flere
vindturbiner. Ved & bygge i storre skala vil man derfor kunne redusere kostnader per MW
installert kapasitet. Samtidig vil det vare skalafordeler 1 & installere storre vindturbiner. Dette
er tilfellet fordi installasjonskostnaden per produserte enhet energi (NOK/kWh) er relativt

lavere for store enn sma vindturbiner.

Etter at Smela vindkraftverk installerte de siste av sine 68 vindturbiner i ar 2005, som
datidens sterste vindkraftverk i Europa (Store norske leksikon, 2013a), har trenden i Norge
veert 4 bygge vindkraftverk i sterre skala. Ser man pa norske vindkraftverk som har fatt
godkjent sine konsesjoner etter &r 2009 (jfr. tabell 1 og 2), planlegger 24 av 33 utbyggere a
bygge ut kapasitet pd over 50 MW. Til sammenligning har bare 5 av 23 vindkraftverk i drift
per 2012 en installert kapasitet pd over 50 MW (Weir, 2013a). Dette indikerer at utbyggerne

ser fordeler av & bygge i storre skala.

5.1.1 Prognoser for investeringskostnader

Prognoser for utviklingen av investeringskostnadene fremover vil bli utarbeidet ved bruk av
erfaringskurven. Erfaringskurven er en mye brukt metode for & predikere fremtidig utvikling
av produksjonskostnader for vindkraft. Historisk kan man se klare tegn pd hvordan erfaring
og leering har bidratt til & redusere kostnader, eke produksjonseffektiviteten og bedre

lonnsomheten 1 vindkraftindustrien.

Erfaringskurven
Erfaringskurven beskriver i folge Neij et al. (2003) kostnadsreduksjonen for en teknologi,
som en funksjon av kumulativ erfaring, i form av antall enheter produsert. Erfaringskurven

uttrykker dermed hvordan kostnader faller med akkumulert produksjon.

Nér vi analyserer kostnadsreduksjonene for vind er det viktig & ha for seg at erfarings- og
leeringseffekter har flere dimensjoner. Neij et al. (2003) beskriver dette som at den totale
leringseffekten, uttrykt gjennom  erfaringskurven, bestdr av flere individuelle
leeringssystemer. For vindturbinen kan lering brytes opp i leringssystemer for design og
utvikling av vindkraftturbiner, og for installasjon av turbiner. Disse laringssystemene kan
igjen brytes opp 1 lering innen design av rotorblader, tdrn og naceller, og for lering innen

konstruksjon av fundament, infrastruktur, nettverkstilknytning og kabellegging. Aggregerte
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erfaringskurver er derfor gjerne satt sammen av flere erfaringskurver. @nsker man et detaljert
bilde av hvilke deler av produksjonskjeden som faktisk driver kostnadsutviklingen, vil det
dermed vere nyttig & bryte opp den aggregerte erfaringskurven. Da vér utredning baserer seg

pa aggregerte tall, vil det imidlertid heller fokuseres pa den overordnede kostnadsutviklingen.
Teoretisk fremstilling av erfaringskurven

I folge Bye et al. (2002) kan erfaringskurven teoretisk beskrives pd folgende méte:

k(t) = Ko * x(t)"E (5.1
k() = kostnad pr. enhet ved tidspunkt t, hvor t er antall ar
x(t) = akkumulert produksjon ved tidspunkt t
Ky= kostnad pr. enhet for den forste enheten (ndr akkumulert produksjon = 1)
E= graden av leering

Pé logaritmisk form kan (5.1) uttrykkes slik:
Ink(t)= InK,—E *Ilnx(t) (5.2)

P& denne formen kan erfaringskurven dermed illustreres som en rett linje i et diagram med
logaritmisk skala (Bye, et al., 2002). I realiteten vil erfaringskurver ikke vare lineare, da
effekten av lering og erfaring er avtagende over tid. Helningen péd erfaringskurven, kalt
progress ratio (PR), uttrykker utviklingen av kostnadsreduksjonen for teknologien. For hver
dobling av akkumulert produksjon faller enhetskostnadene med PR, hvor PR er forutsatt &
vare konstant. PR kan uttrykkes pa felgende méte:

_ Kox[2xx(®)I"E _ g

PR = mor? = (5-3)

Som eksempel vil en PR pa 0,9 bety at kostnadene reduseres med 10 % hver gang akkumulert
produksjon dobles. Videre vil vi benytte begrepet leringsrate (L = 1- PR) for 4 uttrykke hvor
mye enhetskostnadene faller hver gang akkumulert produksjon dobles. I eksempelet over, vil

en PR pa 0,9 gi en leringsrate pa 10 % (L= 1-0,9).
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Datagrunnlag for erfaringskurven

For 4 utlede erfaringskurven ensker vi, jfr. formel (5.1.), & finne akkumulert produksjon x (t),
ved tiden t, og graden av laring, E. Vi forutsetter videre at akkumulert produksjon (av
vindturbiner) tilsvarer akkumulert installert vindturbinkapasitet. Graden av laring beregnes

ved hjelp av leringsraten, L.

I folge Latz et al. (2012), vil det vaere mest relevant 4 se pa det globale markedet for vindkraft
ndr man beregner hvordan vindkraftindustrien nasjonalt pavirkes av lering og erfaring. Dette
begrunnes med at vindkraft de senere arene har blitt en global industri, hvor turbinprisene
konvergerer, og teknologisk diffusjon skjer raskt mellom lands produsenter og installaterer.
Da utviklingen av kostnader for norske vindkraftprosjekter langt pa vei er gitt utviklingen av
utenlandske priser pa turbiner og servicekontrakter, vil en slik sammenheng ogsé gjelde nar
norsk vindkraft skal analyseres. Utredningen tar derfor utgangspunkt i globale
installeringsrater for vindkraftkapasitet nir erfaringskurven utledes. Det vil av samme grunn
veere naturlig & henvende seg til nyere, internasjonale studier for & finne en fornuftig

leeringsrate for produksjon og installasjon av vindturbiner.

Beregning av akkumulert vindkraftkapasitet x(t):

For & estimere fremtidig akkumulert vindkraftkapasitet x(t), er det hensiktsmessig & finne et
anslag for den globale, drlige vekstraten av akkumulert kapasitet. I Lemming et al. (2009),
antar man at den globale arlige vekstraten gir en dobling av akkumulert vindkraftkapasitet
hvert tredje ar. Denne antagelsen er basert pa historisk utvikling av akkumulert kapasitet i
perioden ar 2001- 2006, hvor det 1 lopet av fem &r var en gjennomsnittlig vekst pa omkring 25

%.

Fra GWEC (2012) og figur 22, finner vi oppdaterte tall pd utviklingen av den globale
akkumulerte vindkraftkapasiteten. Mellom é&r 2006 og 2011 ekte akkumulert kapasitet fra
74.052 MW til 237.669 MW. I lgpet av fem ar varierte den arlige kapasitetsekningen mellom
16,8 % og 24,3 %. Dette gir et arlig gjennomsnitt pa ca. 21 %. Historisk kapasitetsutvikling
tilsier dermed at industrien kan forvente en dobling av akkumulert kapasitet hvert femte &r.
Spersmalet er hvorvidt denne trenden vil fortsette fremover. Studerer man tallene naermere ser
man at veksten 1 installert kapasitet avtok kraftig etter &r 2009, jfr. figur 23. Dette var i folge
GWEC (2011) en reaksjon pd finanskrisen, hvor man 1 slutten av &r 2008 og begynnelsen av
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ar 2009, opplevde svart lave ordrer pa nye vindturbiner i OECD- land. Samtidig som vestlige

land opplevde lav vekst var veksten i Asia stor, noe som har fortsatt i og etter ar 2011.

Figur 22: Historisk utvikling av global akkumulert vindkraftkapasitet i perioden ar 1996 til ar 2011.
Kilde: (GWEC, 2012).

Figur 23: Arlig nyinstallering av global kapasitet i perioden ar 1996 til ar 2011. Kilde: (GWEC, 2012).

De storste investeringene har de siste arene funnet sted utenfor de tradisjonelle OECD-
landene, med kraftig vekst 1 blant annet Kina, India, Brazil og Mexico GWEC (2012). Kina er
i dag det storste markedet for vindkraft, og har en installert kapasitet pa 62,4 GW i 2011,
tilsvarende 26,2 % av verdens totale kapasitet. Vindkraftindustrien i Kina har hatt en
formidabel utvikling. Bade i &r 2010 og 2011 ble det i folge GWEC (2012) installert omkring
18 GW ny kapasitet arlig. Dette tilsvarte en kapasitetsvekst pd omkring 39 % for ar 2011.
Begrensinger i nettverkskapasiteten virker nd & kunne vere en barriere for vedvarende kraftig
vekst 1 Kina. Fra 2011 har det europeiske og nordamerikanske vindkraftmarkedet langt pa vei
hentet seg inn igjen, og man opplever igjen god vekst i disse markedene. I USA kan politisk

usikkerhet rundt stetteordninger for vindkraft true veksten fremover GWEC (2012).
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P& bakgrunn av historiske trender, nye fremvoksende markeder, og gjeldende og fremtidige
politiske rammebetingelser og klimapolitikk, har Global Wind Energy Council i sin rapport
Global Wind Energy Outlook 2012 (GWEC & Greenpeace, 2012) utarbeidet tre scenarioer for
utviklingen av global vindkraft. I det midterste (moderate) scenarioet er vekstraten for global
akkumulert kapasitet ventet & falle fra 19 % 1 2012 til 11 % 1 2020, og videre til 6 % 1 2030.
Etter hvert som akkumulert kapasitet vokser og det totale markedet blir sterre, er det naturlig
a forvente et fall i vekstarten, da den faktiske kapasitetsveksten etter hvert blir svert stor. For

enkelhetens skyld holder vi vekstraten fast i hver periode.
Vi forutsetter folgende for utviklingen av global akkumulert kapasitet:

e Ar2012-2020: Basert pa gode historiske vekstrater og utsikter for videre kraftig vekst
i blant annet vindkraftmarkedene i Asia og Latin Amerika, antar vi at den arlige
veksten 1 akkumulert kapasitet ligger pd 15 %.

e Ar 2020- 2030: Den globale vekstraten avtar etter hvert som den akkumulerte
kapasiteten blir svert stor. Samtidig modnes vindkraftmarkene 1 flere land, og
terskelen for hvor mye vindkraft det er fordelaktig 4 ha i energimiksen er flere steder

nadd. Vi antar at den arlige veksten i kumulativ kapasitet ligger pa 10 %.

Figur 24 illustrerer véar prognose for utviklingen av global akkumulert kapasitet. I perioden ar
2012 til 2020 er kapasiteten ventet & vokse med 15 % éarlig, fra omkring 237.7 til 836,1 GW.
Videre forutsetter vi en arlig kapasitetsokning pa 10 % 1 perioden ar 2020 til 2030, fra 836,1
GW til 2168,6 GW. En betydelig andel av denne kapasiteten kan ventes 4 komme i form av
offshore vindkraft. Da produsenter av offshore og landbasert vindkraft ofte er de samme, antar
vi at leringseffekter ved offshore vindturbinproduksjon fullt ut reflekteres 1 leringseffekter
for landbasert vindkraft. Prognosene kan virke optimistiske, men ligger innenfor det som er
forventet av scenarioer presentert av Global Wind Energy Council (GWEC, 2012) og
International Energy Agency (IEA, 2012). Usikkerheten er imidlertid stor.
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Vekstrate

Figur 24: Utviklingen av global akkumulert vindkraftkapasitet, ar 2012 — 2030.

Beregning av leringsraten (L):

Vi ensker her & finne en fornuftig leringsrate for produksjon og installasjon av
vindkraftturbiner. P4 bakgrunn av utviklingen 1 kapasitet og investeringskostnader i Danmark
og Tyskland 1 tidrene frem mot ar 2000, beregner Neij et al. (2003) en historisk laringsrate pa
mellom 6 % og 8 %. Her er forbedringer i turbinteknologi og kapasitetsfaktor utelatt.
Lemming et al. (2009) benytter en leringsrate pa 10 % for & estimere kostnadsutviklingen for
perioden ar 2006 til 2020. Dette gir en reduksjon i investeringskostnadene pa omkring 20 %
innen 2020. Laeringsraten er da basert pa historisk utvikling av kapasitet og kostnader i drene
frem mot ar 2004, 1 tillegg til tilgjengelig markedsinformasjon og forventninger for fremtidig
utvikling av kapasitet og kostnader. Lemming, et al. (2009) antar videre at lereraten avtar
over tid, etter hvert som industrien modnes. Etter &r 2020 vil man derfor ha en laringsrate pa
6 %, frem mot ar 2030. Kapasitetsfaktoren holdes her konstant i hele analysen. Dette
begrunnes med at man antar at turbinenes tekniske effektivitetsforbedringer vil bli neytralisert
av at man grunnet knapphet pd landareal tar 1 bruk mindre attraktive omrader med lavere

vindhastighet.
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EWEA (2009) benytter en leringsrate pd 7 % 1 perioden ar 2010 til 2050. I studiet estimeres
det da at investeringskostnadene vil falle med omkring 20 % innen 2030. En fast leeringsrate
pa 7 %, over en periode pé 40 &r, kan antas & vare for lav i perioden frem mot ar 2020, og for
hoy 1 senere perioder, jfr. Lemming, et al. (2009) sitt argument om avtagende leringseffekter

over tid.

Basert pa resultatene funnet i studiene nevnt ovenfor, og en antagelse om at leringseffektene
avtar over tid, forutsetter vi felgende leringsrate (L), og progress ratio (PR) for de to

periodene:

e Ar2013- 2020: L, = 0,10 (PR = 0,90). Med en installeringsrate pi 15 % reduseres
investeringskostnadene med omkring 10 % hvert syvende ar.
e Ar 2020- 2030: L, = 0,07 (PR = 0,93) Med en installeringsrate pa 10 % reduseres

investeringskostnadene med omkring 7 % hvert tiende ar.

Beregning av fremtidige investeringskostnader

Jfr. formel (5.3) beregner vi graden av lering (E) av In (PR) / Ln (2). Med en progress ratio
(PR) pd 0,9 og 0,93, far vi hhv. E;= 0,152 og E,= 0,105 for perioden ar 2013- 2020 og &r
2020- 2030. Vi finner da den endelige investeringskostnaden for ar t, ved & sette E;, E; og
akkumulert kapasitet'®, x(t), inn i formel (5.1): k (1) = Ky*x(t)”. Resultatene er illustrert i
figur 25, samt presentert 1 appendiks, tabell 8. Av figuren kan vi se at investeringskostnadene
faller fra 11,55 MNOK/MW 1 ar 2012, til 10,25 og 9,53 MNOK/MW i ar 2020 og 2030,
tilsvarende en prosentvis reduksjon pd 11,2 % og 7 %. Kryssene i figuren viser
investeringskostnaden 1 drene kumulativ kapasitet dobles. Dette skjer ca. i ar 2018 og 2024,

hvor investeringskostnadene er hhv. 10,48 og 9,89 MNOK/MW.

19 Akkumulert kapasitet x(t) er lik 1 i ar 2012, og eker hvert ar med vekstraten for akkumulert kapasitet:
x(2013) = 1,15 (1+0,15), x(2014) = 1,30 (1,15+0,15), osv.
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Figur 25: Prognose for utviklingen av investeringskostnader, gitt lzereratene L= 10 og L = 0,07

5.2 Utviklingen av brukstid

Mye av potensialet for reduksjon av LCOE ligger 1 & forbedre vindturbinteknologien og 4 oke
brukstiden. Fra sensitivitetsanalysen i delkapittel 4.5 og figur 20, s& vi at en 10 % okning av
brukstiden vil kunne gi omkring 7 % lavere LCOE. Vindkraftteknologien har de siste tidrene
utviklet seg raskt gjennom flere teknologiske sprang. I folge EWEA (2009) har forbedret
turbinteknologi, heyere turbintdrn og mer gunstig lokalisering av vindturbiner okt

kapasitetsfaktoren med 2- 3 % érlig, de siste 15 arene.

Det generelle fokuset for effektivitetsforbedringer har lenge veart rettet mot heyden pa
turbintarn og sterrelsen pa rotorbladene. Et storre sveipt omrade, samt hegyere turbintdrn med
hoyere installert rotor (i heyden er vindhastighetene kraftigere), betyr at mer av den
tilgjengelige vindenergien kan utnyttes. Figur 26 illustreres hvordan sterrelsen pa vindturbiner
og turbindiameter har okt de siste tifrene. Det har vaert en eksponentiell vekst i
turbinsterrelse, fra de tidlige 10- 100 kW turbinene med en rotordiameter pd omkring 20

meter, til dagens 1,5 MW- 3 MW turbiner med en rotordiameter pa 80-130 meter.
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Figur 26: Utvikling av turbinsterrelse fra ar 1980 til ar 2010. Kilde: (Lantz, et al., 2012)

Vindhastigheten gker normalt med heyden over bakken. I hayden unngar man ogsa effekttap
grunnet turbulens, da turbulens spesielt oppstdr i omrader med kupert terreng og hey
terrengkompleksitet. Vindturbinens produksjon eker omtrent proporsjonelt med kvadratroten
av tdrnheyden EWEA (2009). Denne sammenhengen innebarer imidlertid ikke uten videre at
kostnader per produsert energienhet (NOK/kWh) faller med storrelse, da sterre dimensjoner
pa rotorblader og tdrn eker materialkostnadene. Samtidig mé tarn og rotor styrkes for a kunne
tale hoyere vindhastigheter. Dette gjor at rotorblader, naceller og tirn blir svert tunge nér
dimensjonene oker. For 4 tillate storre rotorblader og lettere naceller ma det utvikles sterkere
og lettere materialer (f. eks. titanium og glassfiber), noe som kan vere kostbart. I tillegg blir
transport, installering og vedlikehold mer krevende for store turbiner. Som utbygger méa man
derfor ta stilling til en trade off, hvor verdien av gkt produksjon vektes mot okte kostnader. I
folge Atland, et al. (2011b) er néverdien av inntektsokningen man fir ved ekt produksjon, i

dag mindre enn merkostnadene til konstruksjon og materialer.

Vindteknologien er i modning, og mye av produktivitetsgevinstene knyttet til turbindesign og
okte dimensjoner er i stor grad hentet ut. Etter hvert som teknologien modnes vil man normalt
forvente at videre effektivitetsforbedringer vil skje gjennom mer inkrementelle innovasjoner.
Selv. om mye av potensialet er tatt ut vil fremtidig fokus trolig vare pd 4 forbedre
turbindesignet slik at man ytterligere kan oke effektiviteten og utnytte enda mer av
vindenergien. Det vil vaere viktig & konstruere mer fleksible og holdbare turbiner som kan
opprettholde hey produksjon i flere timer av aret, over en lenger levetid. Dette er sarlig viktig

i1 Norge, hvor klimaforholdene er mer ekstreme enn normalt.
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5.2.1 Prognoser pa fremtidig brukstid

Figur 27 viser gjennomsnittlig brukstid over driftsperioden for norske vindkraftverk satt i drift
mellom ar 1998 og ar 2011. Trendlinjen viser at brukstiden virker & vere hoyere for nye enn
eldre kraftverk. Basert pd dette begrensede utvalget ser det ut til at brukstiden har okt med ca.
3,8 % arlig, fra omkring 2000- til 3000 timer. I folge Hofstad (2011) kan den positive
utviklingen av brukstiden blant annet begrunnes ved at utbyggerne tar i1 bruk landomrader
med bedre vindforhold. I tillegg velges mer egnede vindturbiner som ved hjelp av avansert
datateknologi (micro siting) plasseres pa en mer optimal mate. Samtidig foregér det
kontinuerlige teknologiforbedringer av selve turbinen. Den positive utviklingen, jft.
trendlinjen 1 figur 26, kan derfor betegnes som en laeringskurve for utbyggerne av vindkratft.
Retter man blikket mot utviklingen av brukstiden for vindturbiner i andre land, vil man se en
lignende utvikling. James-Smith (2011) viser til en 50 % okning av brukstiden for danske
vindturbiner fra r 2000. Dette tilsvarer en arlig okning pa 4,5 %. I USA har brukstiden i folge
Wieser et al. (2012) okt med omkring 32 % fra ar 1999 til ar 2011, tilsvarende en arlig okning
pa 2,7 %. Spersmalet er om denne trenden vil fortsette fremover, og i sa fall med hvilket

omfang.

Figur 27: Gjennomsnittlig brukstid sammenlignet opp mot idriftsettelsesar, for norske kraftverk i drift.
Kilde: (Hofstad, 2011).
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Med bedre teknikker for vindmaling og micro siting vil man pé kort og mellomlang sikt trolig
klare & ta i bruk landomridder med mer gunstige vindforhold, og med dette oke brukstiden
ytterligere. P4 lengre sikt, avhengig av fremtidig kapasitetsutbygging, vil man ogsé i Norge
risikere knapphet péd attraktive omrdder. Hvis utbyggere méd ta i bruk mindre vindfulle
omrader med lavere produksjonspotensial, vil dette virke negativt inn pa brukstiden. Kjeller
Vindteknikk har pa oppdrag for NVE fatt beregnet at det totale teoretiske vindkraftpotensialet
i Norge er pa 416 TWh arlig produksjon (NVE, 2009c), forutsatt at man tar i bruk alle
omréader med drsmiddelvinder hoyere enn 8 m/s''. Selv om potensialet er sort, viser erfaringer
fra konsesjonsprosessen at den faktiske utbyggingen sannsynligvis begrenses ytterligere av

blant annet miljohensyn, utilstrekkelig nettverkskapasitet og lokal motstand.

I tillegg til gevinster ved bedre plassering vil teknologisk utvikling av vindturbinen gi
kontinuerlige forbedringer av produksjonseffektiviteten. Som nevnt har heyere vindturbintarn
og sterre rotorblader vart den viktigste kilden til hoyere effektivitet og brukstid de siste
tidrene. Selv om mye av dette potensialet virker & vare tatt ut, forventes teknologien &
forbedres pd en rekke andre omrader. Lawrence Berkeley National Laboratory nevner 1 sitt
bidrag til Lantz et al (2012) blant annet folgende drivere for ekt turbineffektivitet: Mer
avanserte rotorer med bedre aerodynamisk design, avansert nacelleteknologi med bedre
kontrollsystemer, og rotorer som 1 storre grad kan tilpasse seg variable vindforhold og
turbulens. Dette vil oke driftssikkerhet og brukstid, samt redusere slitasjen og behovet for
vedlikehold. Bedre kontrollsystemer og algoritmer for vindkraftproduksjon, inkludert okt
forstaelse av vakingseffekter mellom vindturbiner, vil ogsd vere en viktig faktor for & eke

brukstiden.
Basert pa det nevnte forbedringspotensialet antar vi folgende om brukstiden fremover:

e Ar2013-2020: Brukstiden gker linezert med 1,5 % arlig, frem mot 2020. Den positive
utviklingen av brukstiden fortsetter, men med mindre styrke enn observert de siste 10-
15 drene, hvor turbindimensjonene har ekt markant.

e Ar 2020- 2030: Brukstiden holdes uendret. Det meste av effektivitetspotensialet er
allerede tatt ut gjennom neer optimalisert turbindesign. De forbedringene som oppstar
vil over tid neytraliseres av at utbyggerne ma ta i bruk mindre attraktive landomrader

med lavere vindhastigheter.

" Her er omrader begrenset av terrengforhold, skog, vernestatus, bebyggelse, byggeforbud i strandsone, og
innsjeer ekskludert.
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Med bakgrunn i forutsetningene ovenfor vil utviklingen av brukstid og kapasitetsfaktor for
norsk vindkraft bli som vist i figur 28. Fra &r 2012 til 2030 eker brukstiden fra 2889 til 3254

timer.

Figur 28: Prognose pa utviklingen av brukstid og tilherende kapasitetsfaktor for norsk
vindkraft, frem mot ar 2030.

5.3 Utvikling av drifts- og vedlikeholdskostnader

I Norge vil de daglige utgiftene til drift- og vedlikehold, dekket gjennom serviceavtaler,
normalt utgjere halvparten av drifts- og vedlikeholdskostnadene (NORWEA, 2012).
Utviklingen av de totale drifts- og vedlikeholdskostnadene er derfor 1 stor grad gitt
utviklingen i internasjonale priser pa serviceavtaler. Den endelige prisen vil likevel variere fra
prosjekt til prosjekt, avhengig av utfallet av forhandlinger mellom utbygger og leverander.
Viktige faktorer som spiller inn pa prisen er storrelse pa parken, og hvor mye vedlikehold som
forventes gjennom levetiden. Vedlikeholdsbehovet er igjen avhengig av kvaliteten pa
turbinene, samt lokale klima- og vindforhold. Med desentralisert og vanskelig tilgjengelighet
vil norske utbyggere ofte betale en hayere pris pd serviceavtaler enn hva som er normalt 1 det

internasjonale markedet (NVE, 2012a).

De siste drene har veksten i drifts- og vedlikeholdskostnader vart hey for norske
vindkraftutbyggere. Med bakgrunn i utviklingen av NVE sine arlige referansetall for

vindkraftprosjekter, indikeres det at kostnadene kan ha ekt med omkring 50 % mellom é&r
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2009 og 2012. Denne utviklingen ansees ikke som representativ for utviklingen av kostnadene
fremover, da raskt skiftende markedsforhold har pavirket prisen pd serviceavtaler i unaturlig

stor grad i perioden.

Den internasjonale prisen pad serviceavtaler har okt de siste drene. Nielsen, et al. (2010)
begrunner dette med at vindturbinene er blitt sterre og mer komplekse, noe som har gjort
utbyggerne mer avhengig av de garanti- og serviceavtaler som leveranderene tilbyr.
Kompleksiteten og den raske teknologiske utviklingen av vindturbiner har ogsd begrenset
konkurransen i markedet for serviceavtaler. Etter hvert som vindkraftteknologien, og
markedet for service- og vedlikeholdstjenester modnes, kan det forventes det at prisen pa slike

avtaler faller.
Potensial for kostnadsreduksjoner

Med bedre analyseverkteyer har produsenter av vindturbiner fatt stadig sterre kjennskap til
hvilke problemer som oppstar under vindturbinens levetid (Nielsen, et al., 2010). Det kan
derfor antas at feil og svakheter utbedres, og at kvaliteten pa turbinene stadig blir bedre. Dette
kan pa sin side vaere med & redusere vedlikeholdsbehovet. Samtidig kan ekende kompleksitet

tenkes 4 forarsake nye og uforutsette problemer som er mer ressurskrevende a reparere og

vedlikeholde.

Tegen et al. (2012) nevner at utnytting av mer avanserte kontrollsystemer for registrering og
overvaking av klima- og vindforhold, samt bruk av rotorer som i sterre grad kan tilpasse seg
variable vindforhold og turbulens, vil gke driftssikkerheten og redusere slitasjen og behovet
for vedlikehold. Dette er serlig viktig for norske utbyggere, da vindforholdene 1 Norge er

ekstra krevende.

Optimalisering av drifts- og vedlikeholdsstrategier, med bedre planlegging av vedlikehold og
“nedetid” av turbiner, i1 forhold til gjeldende produksjonsforutsetninger, vil kunne fore til okt

tilgjengelighet, lavere kostnader og reduserte produksjonstap.

Det er ogsa et potensiale 1 & utvikle bedre datasystemer for presis estimering av fremtidig
produksjon, gitt vindprognoser og gjeldende drifts- og produksjonsforutsetninger i
vindparken. Dette vil redusere balansekostnadene som oppstdr som felge av misforhold

mellom estimert og faktisk produksjon av elektrisitet.
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5.3.1 Prognoser pa fremtidige drifts- og vedlikeholdskostnader

Til tross for at trenden de siste arene viser voksende drifts- og vedlikeholdskostnader, er det
vanskelig & si hvilken retning kostnadene vil bevege seg i fremtiden. Prisen pa serviceavtaler
vil vere avgjorende, og det er indikasjoner pa at prisene fremover skal ned.
Kostnadsutviklingen for vedlikehold av veier, kabler, bygninger og anlegg, og utgifter til
forsikring, administrasjon og driftspersonell vil ogsa veere av betydning. Samtidig kan det

tenkes & komme endringer i storrelsen pd utgifter til eiendomsskatt og nettverkstariffer.

Nielsen, et al. (2010) legger i sine prognoser til grunn at drifts- og vedlikeholdskostnadene
faller reelt fra 13 €/ MWh 1 &r 2010 til 12 €/ MWh og 11,5 € MWh i ar 2020 og 2030. Dette
tilsvarer en 4rlig reduksjon pd 0,8 % og 0,4 % 1 perioden 2010 til 2020 og 2020 til 2030.

Enova og NVE derimot, forutsetter i sin rapport Mulighetsstudie for landbasert vindkraft
2015 og 2025 (Waagaard, et al., 2008) at drifts- og vedlikeholdskostnadene reelt sett holder
seg uendret pa 0,13 NOK/kWh, frem mot ar 2025.

e Vi forutsetter at drifts- og vedlikeholdskostnadene stabiliserer seg pa dagens niva, og

holder seg reelt pd 0,1474 NOK/kWh over begge periodene.

5.4 LCOE frem mot ar 2020 og ar 2030

Den estimerte utviklingen av investeringskostnader, brukstid og drifts- og
vedlikeholdskostnader er oppsummert i tabell 9 1 appendiks. Figur 29 illustrerer vére
prognoser for LCOE- utviklingen. For basisscenario faller LCOE fra 0,492 NOK/kWh 1 ar
2012 til 0,419 og 0,400 NOK/kWh i ar 2020 og ar 2030, tilsvarende en prosentvis reduksjon
pa hhv. 14,8 % og 4,5 %. Den arlige gjennomsnittlige LCOE- reduksjonen for periodene blir
dermed hhv. 1,85 % 0g 0,5 %.

Sammenligner vi vare resultater med resultater fra lignende studier fra utlandet, virker vére
prediksjoner a4 vaere fornuftige. Nielsen, et al. (2010) far lignende resultater for dansk
vindkraft, hvor en arlig LCOE- reduksjon er beregnet til 1,3 % og 0,43 % mellom ar 2010 og
2020, og ar 2020 og 2030. Lantz et al (2012) presenterer LCOE prognoser fra 13 relativt nye
internasjonale studier, bestaende av til sammen 18 scenarioer. Ser man bort fra de mest og
minst ambisigse scenarioene, vil man jevnt over finne at LCOE érlig reduseres med 1 - 4 %

fra ar 2010 til 2020, og fra 0 - 1,5 % fra &r 2020 til 2030.
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Figur 29: LCOE prognoser for norsk landbasert vindkraft fra 2012 og frem mot ar 2030.
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INNTEKTSSIDEN

I denne delen av utredningen rettes fokuset mot inntektssiden av vindkraftproduksjon.
Inntektene bestdr av salg av elektrisitet og elsertifikater. Usikkerheten vedrerende de
fremtidige prisene pa elektrisitet og elsertifikater, sd langt som 10- 15 ar frem 1 tid, er meget
stor. I kapittel 6 vil vi derfor drefte hvilke mekanismer som er med & pavirke de fremtidige

prisene, samt hvor usikkerheten sarlig ligger.

Vi har i kapittel 7 valgt & basere vére prisprognoser pa dagens markedsforventninger,
reflektert 1 prisen pd forwardkontrakter sa langt disse rekker tidsmessig. Deretter forlenges
prognosene med den observerte pristrenden. I forhold til de senere lennsomhetsanalysene i
kapittel 8 er det viktig & ha med seg de betydelige usikkerhetsmomentene som ligger i disse

prisprognosene, tidligere redegjort for 1 kapittel 6.

6. Kraftmarkedet

Vi vil starte med & presentere det nordiske kraftmarkedet og mekanismene rundt kjop og salg
av kraft, for deretter belyse faktorer som pavirker kraftprisen pé kort og lang sikt. Videre

beskrives den nye elsertifikatordningen Norge har sammen med Sverige.

Elektrisitet er som kjent dérlig egnet for lagring. Dette gjor kraftmarkedet svart viktig for &
sikre effektiv samfunnsekonomisk utnyttelse av kraftressursene. Mekanismene rundt
fastsettelsen av systemprispris, kjop og salg av finansielle kontrakter og rollefordelingen i
markedet er ikke direkte intuitiv. Bedre forstaelse for markedet som helhet, vil gjore det
lettere & forstd hvordan blant annet systemprisen fastsettes. Systemprisen er viktig i
fortsettelsen av utredningen, da denne reflekterer hvilket LCOE-niva vindkraftverkene ma
oppnd for & kunne konkurrere 1 det nordiske kraftmarkedet uten subsidier. I det folgende gis

en beskrivelse av hvordan det nordiske kraftmarkedet fungerer og er organisert.

Kraftmarkedet 1 Norge er en del av et nordisk samarbeid mellom Sverige, Danmark og
Finland. Det nordiske kraftmarkedet er samtidig integrert 1 et europeisk kraftmarked, gjennom
overforingsforbindelser til land som Polen, Estland, Nederland, Tyskland og Russland.
Strukturen 1 kraftmarkedet er som vist i figur 30, og skiller mellom et fysisk og finansielt
marked for elektrisitet. Samme figur viser at rollene er fordelt mellom tre store akterer

representert ved NASDAQ OMX, Nord Pool spot og Statnett SF.
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Figur 30: Organiseringen av det nordiske kraftmarkedet Kilde: (OED, 2013)

6.1 Fysisk marked

Elektrisitet eller elektrisk energi blir i dag karakterisert som en handelsvare. Siden den
elektriske energien ikke kan lagres pd en samfunnsekonomisk god maéte etter at den har blitt
produsert, mé& den forbrukes i samme gyeblikk som den produseres. Kraften som produseres
kjopes og selges derfor gjennom fysiske kontrakter pa Nord Pool Spot AS, slik at akterene far
dekket sitt behov for fysisk kraft det neste degnet, time for time (OED, 2008). Fastsettelsen av
pris bestemmes ut fra akterenes totale kjops- og salgsmeldinger. Generelt kan vi dele det
fysiske markedet i1 to, hvor vi skiller mellom engrosmarkedet og sluttbrukermarkedet. I
engrosmarkedet kan handelen forega bilateralt mellom to akterer eller pa en markedsplass
(OED, 2013). I sluttbrukermarkedet er det den enkelte forbruker som bestemmer hvilken
kraftleverander vedkommende ensker 4 innga avtale med. Markedet for fysiske kontrakter gar
under navnet spotmarkedet, og brukes av de systemansvarlige nettselskapene til 4 balansere
kraftflyten mellom de nordiske landene. Det nordiske fysiske markedet er delt 1 folgende tre

markeder, hvor prisen fastsettes ved at akterene legger inn bud (OED, 2013):

e Elspot - dognmarkedet (Day-Ahead)
e Elbas - kontinuerlig intradagmarked (Intraday)

e Regulerkraftmarkedet - balansemarkedet
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6.1.1 Nord Pool

Aktorer som omsetter kraft i Norden, gjor dette ved hjelp av ulike typer kontrakter pd Nord
Pool. Nord Pool er en nordisk kraftbers hvor leveranderer og produsenter av kraft, kjeper og
selger fysiske og finansielle kontrakter. Kraftbarsen er dermed segmentert slik at det finnes ett
marked for de fysiske, og ett marked for de finansielle kontraktene, jfr. Figur 30. I 2010 ble
hele 74 prosent av kraftkonsumet i Norden handlet giennom Nord Pool spot (OED, 2013).

I et velfungerende og liberalisert kraftmarked vil elektrisitet bli produsert til lavest mulig pris,
hver time av dagen. P4 bakgrunn av produsentenes bud, fastsettes en systempris for hver
enkelt time basert pa det marginale budet, hvilket er det dyreste budet nedvendig for a dekke
etterspurt mengde elektrisitet (Hippe, et al., 2012). Dette kan vare innenlands produksjon,
eller produksjon importert fra utlandet. Markedet er da 1 balanse ved den prisen konsumenter
er villige til & betale for den siste enheten elektrisitet. Dette sikrer at kjop og salg av

elektrisitet skjer pa en samfunnsekonomisk gunstig mate.

Elspot markedet (day ahead- marked)

Som akter i Nord Pool sitt fysiske marked Elspot, har man mulighet til & annonsere kjops- og
salgsbud innen klokken 12.00 dagen 1 forveien. Elspot er Nord Pool sitt ”day-ahead” marked

og brukes til & sette en systempris for hver time kommende degn.

Leveranderselskaper som kjeper kraft for videresalg, samt store enkeltforbrukere utgjer
ettersporselssiden. De ulike produsentene utgjer tilbudskurven, hvilket inkluderer bade
regulerbare og ikke-regulerbare kraftverk. Vind- og kjernekraft ligger nederst pa
tilbudskurven, da prisen ma falle mye for at det ikke skal lenne seg for disse & produsere
(Vindportalen, 2013). Figur 31 viser hvordan prisen settes 1 skjeringspunktet mellom tilbuds-
og ettersporselskurven, tilsvarende den markedsprisen for kraft som sikrer balanse mellom
tilbud og ettersporsel i den aktuelle timen (OED, 2013). Videre viser tilbudskurve nr. 2 at

dersom det samlede tilbudet synker, gker kraftprisene.
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Figur 31: Fastsettelse av systempris Kilde: Vindportalen.no, 2013)

I elspot- markedet refereres det gjerne til systemprisen, hvilket er en referansepris for
prissetting av de finansielle kontraktene 1 Norden. Denne fastsettes time for time, gitt av
likevektspunktet mellom aggregerte tilbuds- og ettersperselskurver for alle bud og tilbud pa
Nord Pool. Systemprisen tar ikke heyde for nettverkskapasiteten og eventuelle flaskehalser
mellom land. Videre i utredningen brukes systemprisen som prisen vindkraftverk far pa sin

produksjon.
Elbas- markedet og kraftbalansering mellom land

Det meste av kraftbalanseringen mellom regioner og land skjer gjennom kjeop og salg pa
Elspot markedet. Ofte vil det likevel vere behov for & balansere kraftmengden etter at day
ahead- markedet stenger. Til dette brukes Elbas- markedet, et marked for krafthandel
inneverende dag (intra- day). Gjennom Elbas- markedet vil kraftutveksling mellom
nordeuropeiske produsenter og forbrukere sikre at tilbud og etterspersel balanseres frem mot
en time for kraftleveranse. Dette oker forsyningssikkerheten og reduserer prisvolatiliteten.
Kraften vil alltid g& fra omrader med lav pris til omrdder med hey pris, noe som er

samfunnsgkonomisk gunstig.

Med okt innslag av uregulerbar vindkraft, blir Elbas - markedet, og kraftutveksling mellom
europeiske land, stadig viktigere. Tilstrekkelig nettverkskapasitet er i denne sammenheng

avgjorende for videre utbygging av fornybar kraft, inkludert vindkraft.
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Omradepriser

Nettverkskapasiteten varierer mellom regioner og land, noe som ferer til flaskehalser i
kraftoverforingene. Elspot- markedet er derfor delt inn 1 flere prisomrdder. Etter at alle
produsenter og forbrukere har gitt sine bud i day ahead, vil likevekt mellom aggregerte

ettersporsels- og tilbudskurver sette prisen i hvert prisomréde.

Det norske kraftnettverket har en lang historie og har blitt bygget ut gradvis. Denne
utbyggingen har ofte skjedd i forhold til plasseringen av tradisjonell kraftkrevende industri.
Nettet har derfor ikke tilstrekkelig fleksibilitet eller kapasitet til at produksjon og forbruk kan
balanseres mellom vilkérlige steder 1 landet. Fra figur 32 ser vi at Norge er delt inn i1 fem
prisomrader:  Serest-Norge, Servest-Norge, Vest-Norge, Midt-Norge, Nord-Norge
(Statnett.no, 2013). Omradeprisene reflekterer til en hver tid gjeldende kraft- og

nettverkssituasjon i omradet.

Figur 32: Omradeinndeling av Norge. Kilde: (Statnett, 2013).
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Da norske vindkraftprosjekter er spredt utover hele norskekysten, over ulike prisomréder, er
det viktig & ha for seg at det i realiteten er forskjell pa inntektene de ulike prosjektene oppnér
ved salg av en gitt mengde elektrisitet. Slike forskjeller reflekteres ikke nér vi forutsetter at
alle kraftverkene selger elektrisitet til en felles systempris. Dette medferer at inntektene vil

kunne bli over- eller underestimert.

Figur 33: Utvikling i nominelle omrade- og systempriser fra 1999-2011. Kilde: (THEMA, 2011)

Figur 33, hentet fra (THEMA, 2011) viser utviklingen av nominelle omradepriser og
systempris, 1 perioden ar 1999 til midten av ar 2011. Ved & sammenligne omradepriser opp
mot systemprisen (reflektert av standardavviket - stiplet linje) kan vi se klare prisforskjeller
mellom omrader. 1 perioder med omrddespesifikt kraftunderskudd og utilstrekkelig
nettverkskapasitet, vil omradepriser kunne overstige systemprisen. Dette kan eksempelvis
observeres ved en pristopp for omradet «Moldey, ved arsskiftet 2009 - 2010. I samme periode
1a omradeprisen for «Bergen» klart under systemprisen. Prisforskjellene mellom omréder kan
derfor i realiteten vere betydelige 1 enkelte ar. Fra januar 2004 til september 2011 14 prisene i

Midt- Norge 1 gjennomsnitt 7 % heyere enn prisene i Ser- Norge (THEMA, 2011).
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6.2 Statnett SF og balansemarkedet

I Norge er det Statnett SF som er operater og eier'” av sentralnettet. Samtidig har Statnett SF
systemansvaret pa kort og lang sikt, hvilket i hovedsak gar ut pd & sikre momentan
kraftbalanse. 1 folge OED (1998), skyldes myndighetenes tilstedeverelse det faktum at
kraftsektoren har lett for & bli et naturlig monopol, hvilket igjen skaper et behov for
koordinering. Statnett SF har ansvaret for utvikling av det sentrale overferingsnettet slik at en
rasjonell og samfunnsekonomisk drift sikres. Som systemansvarlig har Statnett SF som
hovedansvar a balansere driften av det samlede norske kraftsystemet, slik at produksjonen til

en hver tid tilsvarer forbruket.

Balansemarkedene benyttes for & opprettholde en stabil frekvens og balanse mellom forbruk
og produksjon. Etter at priser og kvanta er fastsatt i elspot, apnes regulerkraftmarkedet slik at
en eventuell ubalanse kan utlignes. Tilbud fra produsenter og forbrukere som pa kort varsel er
villige til & endre sine produksjons- og forbruksplaner, gjor dette mulig. Balanseringen er
nodvendig da det kan oppstd utfall av produksjon eller forbruk, overferingsbegrensninger

eller plutselig endring 1 ettersporselen (OED, 2008).

6.3 Finansielt marked
Det finansielle kraftmarkedet (NASDAQ OMX) skiller seg fra det fysiske markedet ved at det

her handles finansielle instrumenter som futures- og forwardkontrakter. Selv om det ikke
foregar noen fysisk leveranse av kraft i dette markedet, kan disse kontraktene yte formal som
risikostyring, prissikring og spekulasjon. Handling med futures- og forwardkontrakter er
enkelt forklart et finansielt oppgjer av en avtalt mengde kraft, for en avtalt tidsperiode, til en
avtalt pris (OED, 2008). Varigheten pa kontraktene varierer alt fra ett dogn til uker, maneder,
ar og kan handles inntil ti &r frem 1 tid. Totalt er det fire ulike typer finansielle produkter
akterene handler pA NASDAQ OMX. Disse er hhv. futures- og forwardkontrakter, Contracts
for Difference (CfD) og opsjoner. Senere brukes forwardkontrakter for & predikere hva prisen

pa kraft forventes 4 bli fremover.

12 Statnett SF eier i overkant av 90 prosent av sentralnettet
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6.4 Faktorer som pavirker elektrisitetsprisen pa kort og lang sikt

Elektrisitetsprisen varierer gjennom arets dager, uker og maneder. I tillegg til betydelige
variasjoner i produksjonen, vil det derfor til en hver tid vare usikkerhet rundt prisen som
vindkraftprodusentene faktisk far for sin produserte kraft. For a forstd hvordan de endelige
inntektene varierer, vil vi belyse hvilke faktorer som pavirker elektrisitetsprisen pa kort og
lang sikt. Til slutt vil vi gi et tilbakeblikk pa den historiske systemprisen, samt kort diskutere
fremtidig prisutvikling.

6.4.1 Kortsiktige prispavirkninger

Spesielt for elektrisitetsmarkedet er at produksjon av elektrisitet foregér pa en rekke ulike
mater, med svert ulike marginale produksjonskostnader. I et deregulert og liberalisert
elektrisitetsmarked vil kraftprodusenter tilby elektrisitet til en pris lik deres individuelle
marginale kostnader. Dette betyr at tilbudskurven pé kort sikt uttrykkes gjennom
marginalkostnaden. I et elektrisitetsmarked beskrives tilbudskurven gjerne ved hjelp av

”Merit kurven”, illustrert av figur 34.

Figur 34: Merit-kurven. Kilde: (THEMA, 2011)

Fiorenzani (2006), definerer Merit kurven som produksjonssystemets kapasitet til a tilby
forskjellige volum av elektrisitet til forskjellige priser, pa et gitt tidspunkt. Som vist i figur 34,
vil tilbudskurven gé fra de minst kostbare til mest kostbare produksjonsenhetene, presentert
fra venstre mot heyre, med tilherende kapasitetsvolum. Lengst til venstre finner vi

produsentene med lavest marginalkostnader, representert ved vannkraft og vindkraft.
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Markedsprisen bestemmer hvem som tjener penger pa kraftsalget, og gjenspeiler forbruks-,

produksjons- og overferingsforholdene i kraftmarkedet.

Ettersporselssiden

Pé kort sikt er ettersperselen i kraftmarkedet uelastisk, og ettersperselen reagerer lite ved
endringer 1 kraftprisen. Stort sett alle forbrukere i kraftsystemet, deriblant kraftkrevende
industri, kontorbygg og husholdninger, har et grunnleggende behov for elektrisitet som til en
hver tid ma dekkes. Forbruk og ettersporsel varierer likevel gjennom degnets timer, dager,
uker og arstider, men noksa uavhengig av endringer i pris. Underseker man spotprisen, vil
man se at prisene endres time for time, mye avhengig av aktiviteten i industrien og
neringslivet. Prisen er heyere om dagen enn om natten, da sazrlig under naringslivets

apningstider.

I Norden skjer mesteparten av oppvarmingen av husholdninger og kontorbygg ved hjelp av
elektrisitet. Dette er mindre vanlig ellers i Europa, hvor man i sterre grad benytter fossilt
brensel i oppvarmingen. Temperaturendringer pavirker forbruket av elektrisitet betydelig. Ser
vi pd sesongvariasjoner, vil etterspoersel og pris vere markant heyere om vinteren enn om
sommeren. Dette er igjen tett knyttet til at mer kostbare energikilder ma tas i bruk nar

etterspoarselen etter elektrisitet eker, jfr. Merit- kurven i figur 34.

Tilbudssiden
I Norge og Norden generelt, star vannkraft for sterstedelen av produksjonen.

Nedbersmengden er derfor en svert viktig driver for den nordiske elektrisitetsprisen. Nedber
og tilsig til magasinkraftverkenes vannreservoarer avgjor tilbudet av vannkraft. Dette er igjen
avgjerende for hvorvidt, eller hvor mye man mé importere av annen, mer kostbar kraft,
representert lenger til heyre 1 Merit- kurven. Nedbersmengde og tilsig er imidlertid
sesongavhengig, noe som forer til forskjellig fyllingsgrad pa reservoarene gjennom éaret. I
perioder med svert mye vann, eksporteres overskuddselektrisitet fra Norge og Norden til

kontinentet, mens 1 ekstra torre perioder, importeres det strom for & dekke ettersporselen.

Vindkraftverk vil pd lignende mate som vannkraftverk bidra til prissettingen gjennom sin
kapasitet. Vindressursene er gratis og vindkraft har derfor svart lave marginale kostnader.
Vindkraft vil, ssmmen med vannkraft, derfor komme inn i Merit- kurven nederst til venstre. I
perioder hvor produksjonen av vindkraft er god, vil Merit kurven skyves mot heyre og
dermed oke tilbudet. Da ettersporselen er relativt stabil og uelastisk, vil prisen pd elektrisitet

langt pd vei vaere gitt skiftet 1 tilbudskurven. I land som Danmark vil denne effekten vere
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svaert merkbar, grunnet et hoyt innslag av vindkraft 1 energimiksen. Prisen pd dansk kraft vil
dermed falle markant i perioder med gode vindforhold. P4 sikt kan slike priseffekter ogsé bli
gjeldende 1 Norge. Med begrenset nettverkskapasitet og flaskehalser mellom omrader, vil

vindkraftverk i tillegg bidra til ekstra prisvolatilitet i sine respektive prisomrader.

Prisen pa fossil kraft er en viktig faktor for prissettingen i det nordiske kraftmarkedet. Under
normale produksjonsforhold, nér atomkraftproduksjonen er stabil, og den hydrologiske
balansen i magasinene er pa det normale, vil den kortsiktige marginale kostnaden av kullkraft
som regel sette den nordiske kraftprisen. Dette kan illustreres av figur 34, hvor prisen, gitt av
likevekt mellom tilbud og ettersporsel, tilsvarer den kortsiktige marginalkostnaden av
kullkraft. Kullkraftens produksjonskostnader avhenger blant annet av révarepriser pa kull,
transportkostnader, samt markedsprisen pa CO;. Prisen pa kull er ogsé tett korrelert med

prisen pa olje.

Store deler av Europas industri og kraftproduksjon er i dag regulert av markedsbaserte
utslippskvoter. EU fastsetter et maksimum mal pa CO, utslipp, og det totale antall kvoter
bestemmes deretter. Kvotene allokeres sa til akterene i industrien. Spesielt forurensende
industri mé kjope ekstra utslippskvoter for & opprettholde produksjon med heyt utslipp.
Samtidig vil industri med renere teknologi og lavere utslipp kunne selge unna kvoter. Det
oppstar dermed et marked for kjop og salg av utslippskvoter, hvor prisen tilpasser seg
markedets tilbud og ettersporsel. Markedet vil i1 teorien vaere i likevekt, nar prisen pd

utslippskvoter er lik den marginale kostnaden av utslippsreduksjon for alle produsenter.

Gjennom CO,- kvotesystemet settes det en pengemessig verdi pa det & forurense. Fra
industriens side vil denne kostnaden vare sammenlignbar med kostnader til arbeidskraft og
ravarer. For den svart CO,- intensive kullkraftproduksjonen vil CO;- kostnadene kunne
utgjore en betydelig del av de totale produksjonskostnadene. Da kullkraftverkets marginale
produksjonskostnader ofte setter den nordiske elektrisitetsprisen, vil den gjeldende CO2-

prisen vaere en viktig faktor for prissetting 1 Norden.

I folge Hippe, et al. (2012) vil CO»- kostnaden, gitt situasjonen i kraftmarkedet i &r 2013, 1
gjennomsnitt pavirke den norske kraftprisen med en omveltningsfaktor pa 0,6. CO,- innholdet
1 1 MWh kraft forbrukt i Norge, er da pa 0,6 tonn CO, (Hippe, et al., 2012). Med det vil en
kvotepris pa for eksempel 10 Euro/tonn, medfere en ekstra kraftkostnad i Norge pa 6
Euro/MWh (0,045 NOK/kWh).
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6.4.2 Langsiktige prispavirkninger
Norsk og europeisk energipolitikk, og utfallet av internasjonale klimaavtaler, vil vaere viktig
for elektrisitetsprisene fremover. Myndighetenes fornybarsatsing, subsidieordninger, og
investeringer i overfoeringskapasiteten mellom regioner og land, er eksempler pa tiltak som vil
pavirke elektrisitetsmarkedet og - prisen pa lang sikt. I tillegg vil utviklingen av CO,-

kvotesystemet, og holdningen til kjernekraftproduksjon vere av betydning.

Det nordiske elektrisitetsmarkedet har gjennomgatt omfattende deregulering de siste ti-
femten drene, og det nasjonale markedet har blitt integrert til et felles nordisk marked.
Lignende deregulering og liberalisering skjer nd i de fleste europeiske land, og det er ventet at
man innen ar 2014 vil ha et fullt integrert nordeuropeisk elektrisitetsmarked (Nordpool,

2013b). En slik integrering vil kunne bety mye for elektrisitetsprisene fremover.

Dagens overforingskapasitet mellom land 1 Norden og ut mot Europa er begrenset. Et godt
utbygd nettverk er kritisk for & unngd flaskehalser, og for & holde prisene stabile. Nér kraft fra
mange forskjellige omrader og kilder mates i samme overforingsnettverk, oker
tilbudssikkerheten, og stabiliteten i prisene. Investeringer i overferingsnettverket pévirker

derfor den langsiktige prisen pa elektrisitet.

En nasjonal stromforsyning basert pa fornybare energikilder vil vare svart folsom ovenfor
klima-, vann- og vindforhold. I ar med lavt tilsig av vann til vannkraftmagasinene vil vi
oppleve produksjonsunderskudd og péafelgende haye priser pa elektrisitet. I slike perioder ma
Norge importere europeisk kraft for & dekke ettersporselen. Samtidig, i perioder med
kraftoverskudd (god magasinfylling og mye vind), kan vi eksportere kraft nér prisene pa
kontinentet er haye. Norsk regulerbar vannkraft vil derfor ha stor verdi nar land som Tyskland
faser ut sin atomkraft og eker sin uregulerbare kraftproduksjon, i form av vind- og solkraft.
Eksport av norsk kraft kan da dekke ettersparselen i perioder med lite vind og sol, og dempe
volatiliteten i de tyske kraftprisene. Integrasjon av markeder vil bedre forsyningssikkerheten,
og skape verdier for produsenter og forbrukere, i Norge og utlandet. Det er derfor nedvendig
a ha et effektivt, sikkert og godt utbygd kraftnettverk, bdde innenlands, mellom regioner i

Norge, og mot utlandet.

Okonomiske forhold vil ogsa pavirke ettersparselen, og prisen pa elektrisitet. I perioder hvor

aktiviteten i skonomien avtar, vil det generelle behovet og forbruket falle. Reduksjonen vil
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serlig skje ved at store sluttbrukere, som eksempelvis den kraftkrevende

aluminiumsindustrien i Norge, ettersper mindre elektrisitet. Prisene pa elektrisitet vil da falle.

6.4.3 Systemprisutvikling

Prisutvikling de siste 10 ar

Det siste tidret har man opplevd historisk store svingninger i1 den nordiske systemprisen.
Systemprisutviklingen for perioden ar 2003 til 2012 illustreres 1 figur 35. Bakgrunnen for de
store prissvingningene skyldes i felge Thema Consulting Group (2011) at produksjonsveksten
ikke har holdt folge med forbruksveksten, noe som i perioder har fort til perioder med sveert
presset produksjonskapasitet. @kt forbruk har kommet blant annet fra okt kraftetterspersel fra
kraftkrevende industri, petroleumssektoren og husholdninger (THEMA, 2011). Samtidig har

nye utenlands- nettverksforbindelser til Nederland og Danmark, gitt ekt eksport av elektrisitet.

Figur 35: Méanedlig systempris fra januar 2003 til desember 2012. Kilde: (Nordpool, 2013a)
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Tiarsperioden har vart preget av ekstremvar, med arlige store forskjeller 1 nedber og tilsig.
Da det nordiske kraftsystemet er feolsomt for tilsigsvariasjoner, har dette slatt ut i store
prissvingninger. [ perioder med tilbudsunderskudd har kapasiteten og kraftbalansen vert
sveert presset. Uventede klimatiske forhold, eller plutselig bortfall av produksjons- og
nettverkskapasitet har gitt direkte utslag i kraftprisene. Arene 2006 og 2010 var eksempelvis
svart terre ar med darlig hydrologisk balanse 1 vannmagasinene. Dette illustreres av figur 36,
hvor historiske ukentlige fyllingsgrader for norske magasinkraftverk er presentert. Kombinert
med tekniske problemer og lav produksjon fra svensk atomkraft gav dette unaturlig hoye
priser i 4r 2006 (NVE, 2006) og ar 2010 (THEMA, 2011). Ar 2012 ble til sammenligning et

ar med mye nedber, og svert lave kraftpriser.

Figur 36: Fyllingsgrad i norske vannmagasiner i arene 2006, 2010 og 2012. Kilde:
Data hentet fra (NVE, 2013b)

Variasjoner 1 prisen pé fossil kraft har ogsd bidratt til prisvariasjoner i perioden. I perioder
med lav vannkraftproduksjon vil fossil kraft fa et sterre innslag i nordisk kraftproduksjon og
forbruk. Figur 37 viser utviklingen i prisen pa kull importert til Nederland. Pristoppen ble
nadd for finanskrisen, og 1 siste del av ar 2008 bidro heye priser pd kull og CO, til at de
nordiske kraftprisene okte markant. Kullprisen har siden ar 2011 vert fallende, og i 2012 falt
prisen med 17 prosent (Skaansar, 2013). Figur 38 viser utviklingen av prisen pa CO, kvoter.
Prisene okte 1 ar 2011 som folge av et skift fra atomkraft til fossil kraft etter
Fukushimaulykken. Vi ser den samme pristoppen igjen i grafen for kullpriser. De siste drene
har CO;- prisene falt til et svert lavt nivd. Dette kan begrunnes ved et overskudd pé kvoter,

som folge av lav aktivitet og svak kraftetterspersel i den europeiske ekonomien.
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Figur 37: Kullpriser API2 (dollar/tonn). Kilde: Skaansar, 2013

Figur 38: Prisutvikling i utslippsrettigheter for CO,. Kilde: Skaansar, 2013

6.4.4 Systempris frem mot ar 2030
Nordisk produksjonsoverskudd ventes & bidra til & holde kraftprisene lave de neste 10- 15
arene. Med mél om 26,4 TWh ny fornybarkapasitet i Norge og Sverige innen ar 2020, og en
fornybarandel pd 67,5 %, vil Nordens produksjonskapasitet trolig eke betydelig fremover.
Myndighetene legger til rette for nyinvesteringer i vannkraft, vindkraft og bioenergi, gjennom
blant annet elsertifikater og nettverksutbygging. For & nd fornybarandelsmaélet, stimuleres

ogsd ekt forbruk av elektrisitet. Forbruksveksten ventes & komme fra blant annet
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elektrifisering av transport- og petroleumssektoren, og gjennom eventuelle utvidelser av
energikontrakter til kraftkrevende industri. I tillegg vil deler av produksjonsoverskuddet

eksporters til kontinentet.

I Statnetts nettutviklingsplan (Statnett, 2011) belyses sannsynlige utviklingstrekk for norsk og
nordisk kraftproduksjon frem mot ar 2030. Generelt ventes tilbudsveksten a overstige
forbruksveksten fremover. 1 tillegg til okt fornybarsatsing i Norge og Sverige, trekker
rapporten frem at okt nordisk produksjonskapasitet blant annet vil komme fra nye
kjernekraftverk i Finland, og store offshore vindkraftverk i Danmark. Kombinert med
fornybarsatsingen 1 Tyskland og Nord-Europa, ventes produksjonsoverskuddet & gi lavere

gjennomsnittspriser pa elektrisitet i Norden.

I folge Seljom, et al. (2010) vil klimaendringer, med mer ekstremvar og nedber resultere 1 okt
vannkraftproduksjon fremover. Analyser viser at nedbersmengden i Skandinavia de neste 50
arene kan ventes 4 eoke med omkring 10 % i forhold til perioden 1961- 1990 (EA
Energianalyse, 2011). Samtidig vil varmere klima redusere behovet for oppvarming.
Klimaendringer kan dermed forsterke produksjonsoverskuddet i Norden, og av det bidra til

lavere priser pa elektrisitet.

Lave brensels- og CO,- kostnader for fossil kraftproduksjon har bidratt til reduserte
kraftpriser de siste arene. Grunnet svak aktivitet i den europeiske ekonomien forventer
markedet at prisen pa CO, forblir lav ogsa i drene fremover. Med overskudd av CO,- kvoter
er merkostnaden av 4 forurense marginal, og fossil kraftproduksjon kan dermed foregd ved
lave kostnader. Pa sikt er det imidlertid muligheter for at europeiske myndigheter strammer

inn kvotesystemet, slik at CO,- kostnaden gker til et hgyere niva.

Etter hvert som overforingskapasitet mellom Norden og Nord- Europa styrkes, vil
produksjons- og ettersperselsforhold i Europa fi stadig mer innvirkning pd de nordiske
kraftprisene. Med en storre andel av sol- og vindkraft 1 den nordeuropeiske energimiksen, vil
man trolig oppleve hoyere frekvens av perioder med svert lave priser. Samtidig vil
prisutviklingen pd europeisk fossil kraftproduksjon bli enda mer betydningsfull. Statnett
jobber for tiden med fire nye kabelprosjekter mot utlandet. Den planlagte ekningen av
overforingskapasitet ut og inn fra Norge er pa omkring 4000 MW frem mot 2021 (Statnett,
2011). Den totale kapasiteten skal styrkes med nye kabler til Danmark (700 MW), Tyskland
(1000- 1400 MW), Storbritannia (1000-1400 MW) og Sverige (1400 MW), frem mot ar 2021
(Statnett, 2011).
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Statnett peker 1 sin Nettutviklingsplan for 2011 pé at det har vert en betydelig forbruksekning
de siste tidrene uten tilsvarende investeringer i det norske sentralnettet for kraft (Statnett,
2011). Dette har i folge Statnett fort til hyppige utfordringer knyttet til driften av nettet. Det
oppstér ofte ogsa store prisforskjeller mellom landsdeler grunnet flaskehalser og nettverksfeil.

Forsyningssikkerheten er i mange omrader beskrevet som darlig.

Statnett har uttrykt bekymring for at det er praktisk vanskelig & gjennomfere den nedvendige
utbyggingen av nettverket som kreves for & realisere regjeringens ambisigse energimal. |

Nettutviklingsplanen av 2011 (Statnett, 2011, s.19), skriver Statnett:

"Nettet kan raskt bli en bremsekloss bade for nceringsutviklingen og for
klimapolitikken. I forste omgang vurderes det som rasjonelt d lokalisere ny produksjon
der det i dag finnes tilgjengelig nettkapasitet. Ledetiden for etablering av nye
nettanlegg er vesentlig lengre enn for ny produksjon, og avhengig av mdlsetningene

md det parallelt planlegges for nye ledninger”.

Dette innebaerer at begrensinger i stromnettverket trolig vil vaere en av de sterste barrierene
mot videre utbygging av vindkraft. I felge Rommetveit (2012) skyver mangel pa nett,
vindkraftutbygging ut til tiden etter ar 2016. Da vindkraft er en sentral del av Norges
fornybarsatsing, vil dette kunne hindre at malet om 13,2 TWh ny norsk fornybarkapasitet nas,

innen ar 2020.

6.5 Subsidier i det norske kraftmarkedet

Utbygging av vindkraft er som nevnt forbundet med store investeringskostnader. Dette har
resultert i at ny kapasitet har vert avhengig av betydelige subsidier for & bli realisert.
Investeringsstotte har lenge vart det som har muliggjort satsningen pa fornybar energi i
Norge. Subsidier blir gjerne forbundet med ekonomiske tilskudd som skal senke prisen pd en
gitt vare. Et eksempel kan vare at staten gir eokonomisk stette til oppstart av et
vindkraftprosjekt, slik at prisen pa kraften som produseres, kan selges billigere til
konsumentene. Subsidier trenger ikke nedvendigvis vare skonomisk stette, det kan ogsé vare
lover og regler som fremmer eller gir incentiver til & forbruke fornybar energi, fremfor ikke
fornybar energi. Ettersom vi tar for oss det norske kraftmarkedet blir det naturlig & se pa

hvilken subsidieordning vi har 1 Norge i1 dag, samt den enskelige effekten ordningen skal gi.
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6.5.1 Tiden for elsertifikatordningen

Historisk sett har Norge operert med investeringsstotte til prosjekter innenfor landbasert
vindkraft. Enova SF som ble etablert i 2001 av Stortinget for 4 fa fart pa energiomleggingen,
har hatt ansvaret for tildelingen av stetten. Frem til 2012 har den bedriftsekonomiske statten
veert pa ca. 25 prosent av godkjente investeringskostnader. Ordningen har de siste 10 &rene
(2001 —2011) bidratt til utbyggingen av 18 vindkraftprosjekter i Norge, med et samlet resultat
pa 2,1 TWh fornybar kraft (Enova, 2013a). Subsidiene stammer fra energifondet, hvilket blant
annet finansieres gjennom et lite kostnadspaslag pa stremregningen kalt nettpdslag (Enova,
2013b). Paslaget var i 2011 0,01 NOK/kWh, og utgjorde en samlet verdi pa 760 millioner
kroner. I tillegg til pdslaget i nettariffen finansieres energifondet av bevilgninger over
statsbudsjettet, samt renteinntekter (Enova, 2013c). Selv om investeringsstetten historisk har
veert viktig for utviklingen av norsk vindkraft, er dette en svert kostbar strategi for
myndighetene, s@rlig ndr ambisjonsnivdet for utbygging né okes. Elsertifikater vil flytte

denne subsidiekostnaden over pa forbrukerne.

6.6 Elsertifikater

Elsertifikater er subsidieordningen Norge har sammen med Sverige. Loven om elsertifikater
ble vedtatt 24.6.2011 og tradte i kraft 1. Januar 2012. Elsertifikater er ogsé kjent under navnet
“gregnne sertifikater”, og har i folge (OED, 2012a) som hensikt &; “stimulere til okt
produksjon av elektrisitet fra fornybare energikilder som vind, vann og bio”. Det overordnede
mélet for Norge og Sverige er & bygge ut elektrisitetsproduksjon basert pa fornybare

energikilder tilsvarende 26,4 TWh innen 2020 (Enova, 2013b).

Stetteordningen fungerer pa en slik mate at produsenter av fornybar elektrisitet tildeles ett
elsertifikat per MWh elektrisitet de produserer over en 15 ars periode. Disse elsertifikatene
selges til kvotepliktige forbrukere gjennom elsertifikatmarkedet. 1 MWh produsert elektrisitet
kvalifiserer til ett sertifikat 1 henhold til folgende sammenheng (OED, 2011);

S=ME «TF xFA (6.1)
Hvor,
S = Antall sertifikater, ME = Mdlt energi, TF = Tildelingsfaktor og FA = Fornybarandel

Malt energi (ME) tilsvarer innrapportert produksjon. Tildelingsfaktoren (TF) avgjeres av hvor

mye av kraftverkets produksjon som kvalifiserer til sertifikater. For et vindkraftverk vil denne
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veere lik 1. Fornybarandelen (FA) er andelen av kraft, innmatet 1 stremnettet, som er fornybar

energi. For et vindkraftverk vil denne ogsa vere lik 1.

Ambisjonsniviet pd mengden strom produsert av fornybare kilder settes av myndighetene,
hvilket legges til grunn for fastsettelsen av den érlige sertifikatkvoteplikten. Forbrukere med
egen kraftanskaffelse, samt leveranderer av elektrisk kraft, er pilagt & kjope elsertifikater for

en bestemt andel av sitt totale forbruk. Denne sertifikatkvoteandelen illustreres i figur 39.

Figur 39: Utvikling av elsertifikatkvoter (fornybarandel i %) Kilde: (OED, 2012a)

For 4 nd Norges ambisjonsniva pd 13,2 TWh ny fornybar energi innen ar 2020, vil kvotene
okes gradvis. Etter ar 2020 vil kvotene avta, inntil kvotesystemet utleper i ar 2035.
Etterspoarselen etter elsertifikater sikres da fra myndighetenes side gjennom & opprettholde den
lovpélagte kvoteplikten. Dette betyr at produsenter av fornybare kraft vil fa to kilder til
inntekt: Elektrisiteten som selges 1 markedet, og inntekten fra salg av elsertifikater. Sterrelsen
pa inntekten bestemmes av prisen pa elsertifikater, gitt av tilbud og -ettersporsel i
elsertifikatmarkedet. Inntekten fra de sertifikatene blir dermed en subsidie skapt av
myndighetene i Norge og Sverige. Myndighetene ensker med dette & stimulere til investering

i fornybar energi gjennom 4 eke inntektssiden og dermed lennsomheten.
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7. Inntektsprognoser

Vi vil i1 dette kapittelet utarbeide prognoser for vindkraftverkets inntekter. For & fi et best
mulig bilde av dagens, og fremtidige kraft- og sertifikatpriser, vil vi benytte tilgjengelig
prisinformasjon fra kraftbersene Nord Pool, Svensk Kaftmékling og NASDAQ OMX.
Historiske priser vil vare grunnlaget for inntekter i dag, mens prisene frem mot ar 2020 og

2030 vil baseres pa forwardkontrakter, sa langt disse rekker.

Nominelle priser vil bli gjort om til reelle priser ved hjelp av historisk konsumprisindeks og
Norges Banks anslag pa konsumprisindeksen(KPI) fremover, presentert i deres Pengepolitiske
rapport (Norges Bank, 2013) og gjengitt i Figur 40. KPI er relativt lav i dag, men er ventet &
stige opp mot omkring 2 % frem mot &r 2017. Fra og med ar 2017 til ar 2030, forutsetter vi
KPI & vere 2,5 %, 1 henhold til Norges Banks inflasjonsmal.

Figur 40: Norges Bank sin prognose for KPI. Kilde: (Norges Bank, 2013)
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7.1 Prognose for systempris

I figur 41 presenteres systempriser benyttet i lennsomhetsanalysen. Historiske,
gjennomsnittlige arspriser er hentet fra Nord Pool Spot (2013a), mens forwardprisene er
hentet fra NASDAQ OMX (2013), den 22. mai 2013. Fra ar 2003 til 2012 var den
giennomsnittlige reelle systemprisen pa 0,334 NOK/kWh. Dette prisnivaet vil vare

utgangspunktet for beregning av referansekraftverkets inntekter i slutten av ar 2012.

Figur 41: Historisk og forventet fremtidig utvikling av systempris.

P4 NASDAQ OMX er alle kontraktspriser oppgitt i EUR/MWh. Prisene er gjort om til
NOK/MWh ved hjelp gjennomsnittet av historiske valutakurser for perioden ar 2003-2012".
Forventet systempris for ar 2013 er basert pa forwardkontrakter for kvartal tre og fire, ar

2013.

Ser vi neermere pé forwardprisene i figur 41, legger vi merke til at markedet virker & forvente
et fall 1 systemprisen frem mot &r 2016, for prisen ventes a stige reelt med ca. 0,5 % éarlig, opp
mot 0,261 NOK/kWh. Da det bare handles forwardkontrakter ti ar frem i tid, finnes det ikke
forwardpriser for tiden etter &r 2023. Utviklingen tilsier imidlertid at systemprisen kan ventes

a holde seg godt under 0,30 NOK/kWh.

13 De siste ti drene har 1 EUR i gjennomsnitt tilsvart 8,016 NOK.
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7.2 Prognose for elsertifikatpris

Figur 42 illustrerer utviklingen av priser pa elksertifikater, hvilket under den nye
subsidieordningen utgjer en ekstra inntekt for vindkraftverk. Historiske priser og
forwardpirser er hentet fra meklerfirmaet Svensk Kraftmékling den 3.5.2013 (Svensk
Kraftmékling, 2013). Prisene har vi oppgitt 1 badde nominelle og reelle storrelser, og er

omgjort fra SEK til NOK ved hjelp av historiske valutakurser'.

Figur 42: Historisk og forventet Elsertifikatpriser fra ar 2008 - 2018

Norge har vart del av elsertifikatordningen fra 1.1.2012, og tiden for er utelukkende basert pa
priser i det svenske elsertifikatmarkedet. I perioden fra ar 2008 til 2011 har prisen pa svenske
elsertifikater i gjennomsnitt ligget pa 0,238 NOK/kWh. I ar 2008-2009 var prisene haye og 1a
pa et nivd mellom 0,30 - 0.35 NOK/kWh. Senere har prisene falt markant og var pa et
historisk lavt niva (0,12 NOK/kWh) i februar 2012. Den gjennomsnittlige prisen for hele dret
var pa lave 0,144 NOK/kWh. Trenden de siste ni ménedene av &r 2012 var likevel positiv, og
ved slutten av aret nadde elsertifikatprisen 0,18 NOK/kWh. Dette nivéet forventes a vere et
mer normalt prisnivd, og vil bli brukt som utgangspunkt nir vi skal beregne
referansekraftverkets inntekter i slutten av & 2012. Da markedsforholdene 1
elsertifikatmarkedet har endret seg betydelig etter at Norge ble en del av ordningen, ville et
gjiennomsnitt av historiske priser ikke vert serlig representativt for dagens og fremtidige

priser.

% Forwardkontraktene er omgjort til NOK ved bruk av historisk gjennomsnitt, hvor 1 SEK de siste ti arene
tilsvarer 0,86 NOK.
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I 2012 var den norske elsertifikatkvoten (og ettersperselen) pd 2,4 TWh (3 %). Samtidig
utstedte norske fornybarprosjekter kun 0,2 TWh elsertifikater. Tilbudsunderskuddet kan i
folge ECOHZ (2013) begrunnes av lang behandlingstid for nye sertifikat-berettigete
fornybarprosjekter. Flere norske prosjekter venter fortsatt pa byggetillatelse, og ny kapasitet
kommer dermed inn i markedet senere enn forst forventet. For & dekke ettersparselen 1 ar
2012, métte Norge derfor importere over 90 % av elsertfikatene fra Sverige (ECOHZ, 2013).
Dette var mulig da Sverige har bygget ut en stor andel fornybar produksjon de siste drene, noe

som har gitt et overskudd av svenske elsertifikater i markedet.

Prisene pa forwardkontrakter tilsier at markedet forventer elsertifikatpriser mellom 0,15 og
0,20 NOK/kWh, de neste fem arene. Da det kun kan handles forwardkontrakter til og med ér
2018, er det ekstra usikkerhet rundt prisnivéet for arene etter. Prisutviklingen avhenger i stor
grad av hvorvidt norsk og svensk kraftutbygging skjer i et omfang som matcher den
voksende, kvotedrevne ettersporselen. Samtidig kan det tenkes at myndighetene justerer
elsertifikatkvotene for 4 holde prisene pd et heyt nivé, forenlig med deres ambisiose

fornybarmal.

Da sertifikatberettigede kraftverk bare mottar elsertifikater 1 15 &r, vil kraftverk méitte vaere 1
drift fra &r 2020 for & fa fullt utbytte av ordningen. Med lang behandlingstid for nye
konsesjonssgknader, vil nye prosjekter gjerne matte starte seknadsprosessen i dag. Etter
dagens ordning vil kvoteplikten gradvis avta etter ar 2020, jfr. figur 39. Kommer ny kapasitet
sent inn 1 markedet, vil tilbudet av elsertifikater vaere hoyt frem mot ar 2030. Prisene er derfor

ventet & falle etter hvert som kvoteplikt og etterspersel avtar (Fornybar.no, 2013b).
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7.3 Vindkraftverkets totalinntekter

Figur 43 viser vindkraftverkets reelle totalinntekter. Vindkraftverkets inntekter gis av
systemprisen i markedet, samt ekstrainntekter generert gjennom elsertifikater. Selv om
sertifikatene i realiteten kan selges uavhengig av nar de blir produsert, forutsetter vi at disse
selges sammen med elektrisiteten. Ved utgangen av 2012 har vi forutsatt at salg av elektrisitet
skjer til en systempris lik 0,334 NOK/kWh, tilsvarende 10-ars historisk gjennomsnitt. Prisen
pa elsertifikater er forutsatt 0,18 NOK/kWh. For tiden etter ar 2012, er systemprisen forutsatt
a folge forwardprisen ut ar 2023. Deretter antar vi at systemprisen eker linezrt og reelt med
0,5 % arlig, lik den positive trenden etter ar 2016. Prisen pa elsertifikater er forutsatt & folge
forwardprisen frem til &r 2018. Deretter holdes den reelle prisen fast pa 0,18 NOK/kWh, frem
mot ar 2030.

Figur 43: Vindkraftverkets reelle totalinntekter frem mot ar 2030.
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LONNSOMHET OG KONKLUSJON

I denne delen av utredningen sammenlignes beregnet LCOE opp mot inntekter fra salg av

elektrisitet og elsertifikater. Av dette fir vi en foring pa lennsomhetsbildet for norsk vindkraft
i dag, og frem mot ar 2020 og 2030. Til slutt vil vi presentere en grid- parity analyse, hvor vi
gir vart anslag pa nar norsk landbasert vindkraft eventuelt kan ventes a vere

konkurransedyktig i kraftmarkedet, uten behov for subsidier.

8. Lonnsomhetsberegninger

8.1 Lennsomhetiar 2012

I lonnsomhetsanalysen for ar 2012 tar vi utgangspunkt i den reelle LCOE-verdien funnet for
referansekraftverket, samt inntektene man kan forvente fra dagens markedssituasjon. LCOE

for 2012 ble i1 delkapittel 4 beregnet til 0,492 NOK/kWh, for referansekraftverket gitt

forutsetningene i basisscenarioet.

Differansen mellom kostnader og inntekter betegnes som "det finansielle gapet" (FG). Ved
FG = 0 er kostnadene lik den prisen en produsent av vindkraft ma fa pa sin produksjon for &
rettferdiggjere sin investering 1 vindkraftprosjektet. Ved FG > 0 er inntektene utilstrekkelige,

og prosjektutvikler far ikke dekket sine LCOE- kostnader.

Ved utgangen av 2012 gir salg av elektrisitet og elsertifikater en samlet reell inntekt pa 0,514
NOK/kWh. Referansekraftverket har dermed et finansielt gap pa -0,022 NOK/kWh (0,492-
0,514). Vindkraftverket har en fortjeneste pé 2,2 ere for hver kWh elektrisitet produsert, og er
ved utgangen av ar 2012 lennsomt med subsidier. Kostnadseffektive vindkraftverk lokalisert i
omrader med spesielt gunstige produksjonsforutsetninger (godt scenario), vil imidlertid kunne

oppna enda lavere LCOE- niva og dermed kunne drive med god lennsomhet.

Figur 44 viser LCOE opp mot inntekter for de ulike vindkraftprosjektene, som er gitt
byggekonsesjon. Hadde disse kraftverkene vert i drift ved slutten av ar 2012, ville 18 av 27
kraftverk drevet lennsomt. Hvorvidt prosjektutbyggerne faktisk finner det lonnsomt & bygge

ut, vil avhenge av deres forventninger til fremtidig pris pé elektrisitet og elsertifikater.
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Figur 44: Oversikt over hvilke kraftverk som ved betingelsene i basisscenarioet vil drive lennsomt 2012

Lennsomheten er svert folsom for de volatile systemprisene. Faller eksempelvis prisen fra
0,334 til 0, 25 NOK/kWh (faktisk 2012- niva), vil FG for referansekraftverket oke fra -0,022
til +0,0622 NOK/kWh, noe som gjor referansekraftverket ulennsomt. I appendiks, figur 10,

illustreres FG for referansekraftverket ved ulike systempriser.

8.2 Lennsomheti ar 2020 og 2030

Med forventet produksjonsoverskudd i Norden vil kraftprisene trolig holde et lavt nivd
fremover. Salg av elsertifikater blir derfor en svert viktig kilde til ekstrainntekter for

vindkraftverkene.

For &r 2020 og 2030 beregnet vi i delkapittel 5.4 at LCOE var hhv. 0,419 og 0,400 NOK/kWh
for referansekraftverket i basisscenario. Av figur 43 ser vi at inntektene i tilsvarende ar ventes
a vaere pd 0,438 og 0,449 NOK/kWh. FG beregnes her til - 0,019 NOK/kWh og - 0,049
NOK/kWh, ved utgangen av ar 2020 og 2030. Dette innebarer at referansekraftverket vil
vere lennsomt med subsidier, bade 1 &r 2020 og ar 2030. De positive marginene skyldes
reduserte kostnader og ekt produksjonseffektivitet. Samtidig er det viktig & merke seg at
subsidiene star for over en tredjedel av inntektene, og er dermed kritisk for lennsomheten i
prosjektene. Med fem ar igjen av elsertifikatordningen viser analysen at norske vindkraftverk

1 ar 2030, fortsatt er svert avhengig av subsidier.
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8.3 Grid Parity

Avslutningsvis ensker vi & gi et anslag pé ndr 1 fremtiden norsk vindkraft eventuelt nér grid
parity. Grid- parity tilsvarer kostnadsnivaet (LCOE — nivaet) hvor vindkraft kan levere
elektrisitet til prisen markedet betaler, uten behov for subsidier (NVE, 2012a). For at dette
skal bli realitet m& vindkraftverkene oppnd LCOE-nivaer som matcher systemprisen i
kraftmarkedet:

1+37_, (D&Vy)*(1+1)™1)

P sitet = LCOE =
Elektrisitet co Z?zI(Produksjont*(1+r)‘t)

Da elsertifikatordningen skal vare ut ar 2035, har norsk vindkraft i teorien 22 ar pa 4 nd grid
parity. Nés ikke grid parity innen den tid, vil norsk vindkraft ikke vaere konkurransedyktig

med mindre subsidieordningen forlenges.

I lennsomhetsanalysen ovenfor fant vi at referansekraftverket vil drive lennsomt, med
subsidier, 1 ar 2012, 2020 og 2030. Ser vi derimot bort i fra elsertifikatinntektene, blir
lonnsomhetsbildet fort annerledes. Ved utgangen av 2012 vil referansekraftverket gitt

forutsetningene i basisscenarioet, forventes & ga med et tap pa 0,158 NOK/kWh.

I figur 45 har vi sammenlignet LCOE- prognoser og forventede systempriser, frem mot ar
2030. Gitt forventede LCOE- og systemprisnivaer, vil norsk vindkraft fortsatt veere et godt
stykke unna 4 oppna grid parity innen ar 2030.
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Figur 45: Grid parity- analyse for norsk vindkraft

Det er som fremhevet i1 kapittel 6 viktig & ha for seg den store usikkerheten rundt det
fremtidige prisnivéet. Selv om markedet forventer lave priser fremover, er det pa lang sikt
mange faktorer som kan tenkes & endre dette. En apenbar mulighet er at det skjer reguleringer
1 CO;- kvotemarkedet. Ved utgangen av ar 2012 var det et overskudd pa 2MRD CO;- kvoter i
den europeiske gkonomien, en dobling fra aret for (European Commission, 2013). For & oke
ettersparselen pd kvoter, har EU varen 2013 diskutert & trekke ut 900 millioner kvoter fra
markedet frem mot ar 2015 (EurActive, 2013). Gjennomferes planene vil dette trolig gi

heoyere CO;- priser.

Oker CO, prisen fra dagens niva (7 Euro/tonn), opp mot 2011- niva (20 Euro/tonn), vil
systemprisen, gitt en omveltningsfaktor pa 0,6 (Hippe, et al., 2012), stige med omkring 0,06
NOK/kWh'. Med dagens systempris utgjer dette en prisekning pa ca. 20 %. Forutsetter vi et
20 % heyere prisniva fremover, vil grid parity kunne nas innen ar 2027'°. Dette illustreres av
skjeringspunktet mellom den sorte stiplede linjen, ”Systempris + 20 % ”, og den fallende

LCOE- kurven, ”Godt LCOE scenario”, i figur 45.

1> Systemprisen er forutsatt lik den norske elektrisitetsprisen
'® CO,- kostnaden er forutsatt 4 holde seg stabil pdz 20 EUR/tonn fra &r 2014 til 2030.
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9. Oppsummering og konklusjon

e Norsk landbasert vindkraft er i dag og frem mot ar 2020 og 2030 avhengig av

subsidier for 4 konkurrere i1 det nordiske kraftmarkedet.

e Vindkraftutbyggere kan i 2012 i gjennomsnitt forvente en LCOE- kostnad pa 0,492
NOK/kWh.

e Med forventninger om lave elektrisitetspriser fremover har betingelsene endret seg for
noen av kraftverkene som sgkte om konsesjon i perioden 2009 — 2011. Det som var et

lennsomt prosjekt i 2009 er kanskje ikke lenger lennsomt i 2012 og fremover.

e Gitt gjeldende markedsforhold vil mange norske vindkraftverk n& ha utfordringer med
a drive lennsomt, selv med stotten fra subsidiene. Med LCOE pd mellom 0,449 og
0,578 NOK/kWh ville 18 av 27 planlagte kraftverk drevet lonnsomt i dagens marked.

e Kostnadseffektive vindkraftverk lokalisert i omrader med spesielt gunstige
produksjonsforutsetninger (godt scenario), vil kunne oppna LCOE- niva lave nok til &

drive med god profitt.

e LCOE for det typiske norske vindkraftverket er anslatt a falle fra 0,492 NOK/kWh i ar
2012 til 0,419 og 0,400 NOK/kWh i &r 2020 og 2030. Investeringskostnadene alene er
beregnet & falle med 13,4 og 17,5 % 1 perioden, mens brukstid er ventet 4 oke fra 2889
til 3254 timer.

e Nordisk produksjonsoverskudd ventes a holde kraftprisene lave i rene fremover. Med
lave prisforventninger er gode inntekter fra elsertifikater kritisk for vindkraftens
lonnsomhet. 1 utredningen finner vi at lennsomhetsmarginene er smd, og at
elsertifikatprisene trolig méd opp for at vindkraftkapasiteten skal vokse i et omfang

forenelig med myndighetenes ambisigse fornybarmal.

e Overskudd av elsertifikater og rekordlave priser pa CO,- kvoter svekker
konkurranseevnen til vindkraft sammenlignet med tradisjonell kraftproduksjon som
kullkraft. Innstramming av kvotesystemet kan bedre vindkraftens lennsomhet og

konkurranseevne.
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Appendiks

1) Tabell 1 viser NVE sine referansetall for normale kostnader og brukstid i perioden
2009 -20 12. Data er hentet fra konsesjonsvedtak i NVE sin konsesjonsdatabase
(NVE, 2013a).

MNOK/MW NOK/kWh Timer

2009 14 (13- 15) 0.10 -

2010 13 (12-14) 0.10 2700
2011 12 (11-13)  0.135(0.12-0.15)| 2700
2012 12(11-13) | 0.15(0.12-0.18) | 2700

2) Tabell 2 viser 9 LCOE-beregninger for hvert av de 27 ulike kraftverkene med
kapasitet over 25 MW, gitt konsesjon 1 perioden 2009 - 2012. Utregningene er delt

opp i scenarioer med tre forskjellige kalkulasjonsrenter.

Navn Godt Scenario Basis Scenario Darlig Scenario
HeyBrukstid/Lav D&V/Lav | Mid Brukstid/Mid D&V/Mid | Lav Brukstid/Hay D&V /Hay |
8% 7% 6% 8% 6% 8% 7% 6%

Lutelandet 0,481 0,459 0,437 0,607 0,549 0,782 0,743 0,705
Hamnfjell 0,459 0,447 0,424 0,554 0,535 0,769 0,729 0,690
Hitra 2 0,459 0,439 0,418 0,577 0,525 0,739 0,704 0,669
Anstadbl 3heia 0,454 0,433 0,413 0,570 0,518 0,732 0,697 0,662
Serfjord 0,444 0,423 0,402 0,561 0,306 0,725 0,688 0,651
Svarthammaren- Pallifjellet 0,444 0,423 0,402 0,561 0,506 0,725 0,688 0,651
Raudfjell 0,441 0,421 0,401 0,356 0,504 0,715 0,679 0,645
Rakkocearro 0,439 0,418 0,398 0,552 0,501 0,711 0,676 0,641
Froya 0,433 0,412 0,392 0,546 0,494 0,705 0,669 0,634
Remmafjellet 0,423 0,403 0,384 0,533 0,483 0,688 0,653 0,620
Geitfjellet 0,418 0,398 0,379 0,527 0,477 0,679 0,645 0,612
Falesraasa 0,414 0,394 0,374 0,523 0,471 0,676 0,641 0,607
Kvenndalsfjellet 0,413 0,393 0,373 0,523 0471 0,677 0,642 0,607
Skinansfjellet 0,413 0,393 0,375 0,520 0,471 0,669 0,636 0,604
Gravdal 0,410 0,389 0,370 0,519 0,467 0,673 0,637 0,603
Tellenes 0,409 0,390 0,371 0,515 0,466 0,664 0,631 0,598
Eikeland-Steinsland Altl 0,407 0,389 0,372 0,511 0,465 0,654 0,623 0,593
Egersund 0,406 0,387 0,369 0,510 0,463 0,656 0,624 0,592
Roan 0,402 0,382 0,363 0,508 0,458 0,657 0,623 0,590
Stigafjell 0,395 0,377 0,359 0,497 0,451 0,640 0,609 0,578
Kvinesheia 0,392 0,374 0,357 0,494 0,448 0,636 0,604 0,574
Brusali-Karten 0,392 0,374 0,356 0,454 0,447 0,635 0,604 0,573
Sprmarkfjellet 0,392 0,374 0,356 0,494 0,470 0,447 0,635 0,604 0,573
Storheia 0,391 0,373 0,354 0,494 0,470 0,446 0,639 0,606 0,574
Eikeland-Steinsland Alt2 0,388 0,370 0,353 0,488 0,465 0,443 0,628 0,597 0,567
Moi- Laksesvelafjellet 0,381 0,364 0,347 0,480 0,457 0,435 0,616 0,586 0,557
Ulvalanda 0,374 0,357 0,341 0,470 0,449 0,427 0,604 0,575 0,546
Referansekraftverk 0,410 0,391 0,372 0,517 0,492 0,468 0,666 0,633 0,600
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3) Tabell 3 viser 9 LCOE-beregninger 6 ulike smakraftkraftverk, med kapasitet under 25
MW, gitt konsesjon i perioden 2009 - 2012. Utregningene er delt opp 1 scenarioer

med tre forskjellige kalkulasjonsrenter.

Navn Godt Scenario Basis Scenario Darlig Scenario
HoyBrukstid/Lav D&V/Lav | Mid Brukstid/Mid D&V/Mid | Lav Brukstid/Hgy D&V /Hay |
Smdkraftverk 8% 7% 6% 8% 7% 6% 8% 7% 6%
Bessakerfjellet 2 0,459 0,439 0,419 0,577 0,550 0,525 0,739 0,704 0,665
Dennesfjord 0,413 0,393 0,375 0,520 0,495 0,471 0,669 0,636 0,604
Svaheia 0,407 0,389 0,372 0,511 0,488 0,465 0,654 0,623 0,593
Vardgya 0,382 0,365 0,348 0,481 0,458 0,436 0,618 0,588 0,558
Friestad 0,373 0,355 0,338 0,470 0,447 0,425 0,607 0,576 0,546
Roymyra 0,320 0,306 0,292 0,402 0,384 0,366 0,515 0,491 0,467
Referansekraftverk <25MW 0,391 0,374 0,356 0,492 0,469 0,447 0,632 0,601 0,571

4) Tabell 4 viser enhetskostnadsberegninger for 6 ulike kraftteknologier nar
enhetskostnaden varieres fra lav, til middels, til hayt niva (NVE, 2011).

Teknologi Lav  |Middelniva| Hey
Vannkraftverk 0.210 0.276 0.341
Kjernekraftverk 0.373 0.373 0.373
Gassfyrt kombikraftverk 0.387 0.420 0.453
Kullkraftverk 0.422 0.422 0.422
Vindkraftverk (LCOE) 0.393 0.492 0.633
Gassturbmverk 0.578 0.906 1.234
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5) Tabell 5 viser resultatet av sensitivitetsanalysen utfort pd referansekraftverket gitt
betingelsene i basisscenarioet. Effekten av sensitivitetene er oppgitt i bade prosent og

NOK/kWh.

Sensitivitetsanalyser -LCOE- verdier

Variabel v/scenario Variasjon LCOE Differanse Endring
% NOK/kWh — NOK/kWh %
Investeringskost
Godt -7,50% 0,466 -0,026 -5,28
Basis 0 0,492 0 0
Darlig 7,50% 0,518 0,026 5,28
D&V- kostnader
Godt -15% 0,47 -0,022 -4,47
Basis 0 0,492 0 0
Darlig 15% 0,514 0,022 4,47
Brukstid
Godt 20% 0,435 -0,0575| -11,58
Basis 0 0,492 0 0
Darlig -20% 0,578 0,086 17.46
Kalkulasjonsrente
8% - 0,517 0,025 5,08
7% - 0,492 0 0
6% - 0,468 -0,025 -4,87
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6) Tabell 6 er en oppsummering av omrader for forbedring av LCOE hos norske

vindkraftparker.

Turbindesign Nye og lettere byggematerialer | Okte dimensjoner- hoyere
produksjon og reduserte
transportkostnader

Turbindesign Forbedret rotor- og Okt brukstid gjennom mer

nacelleteknologi med mer
avanserte kontrollsystemer.

fleksible turbiner med hoyere
vindutnyttelse og hoyere
tilgjengelighet

Lokalisasjon av

Mer optimal plassering av

Okt brukstid gjennom heyere

vindturbiner turbiner - gjennom avanserte vindhastigheter og mindre
vindmalinger og produksjonstap
produksjonsestimater (micro-
siting)
Turbinproduksjon Laringseffekter 1 Reduserte turbinpriser ved okt
turbinproduksjonen akkumulert produksjon/
kapasitet.
Installasjon Montering og turbinproduksjon | Mindre transport- og
lokalt infrastrukturkostnader
Installasjon Bygge vindkraftverk i storre Utnytte skalafordeler ved
skala nettverkstilknytning,
infrastruktur og installasjon
Strategi/planlegging Bedre strategier for drift og Hoyere tilgjengelighet av
vedlikehold turbiner og lavere D& V-
kostnader.
Turbin/systemdesign Mer avanserte kontrollsystemer | Mindre slitasje og mindre
reparasjons- og
vedlikeholdsbehov
Datasystemer Datasystemer/algoritmer for Treffsikre produksjonsestimater

bedre vindprognoser og
produksjonsestimater

og reduserte balansekostnader
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7) Tabell 7 viser beregninger av fremtidig forventet global vindkraftkapasitet fra ar 2011

—2030.
Global akkumulert vindkraftkapasitet - 2011 -2030
Ar Installert MW Vekstrate X(t) X(t)
2011 40564 - 237669
2012 35650 15% 273319
2013 40998 15% 314317
2014 47148 15% 361465
2015 54220 15% 415685
2016 62353 15% 478037
2017 71706 15% 549743
2018 82461 15% 632204
2019 94831 15% 727035
2020 109055 15% 836090
2021 83609 10% 919699
2022 91970 10% 1011669
2023 101167 10% 1112836
2024 111284 10% 1224120
2025 122412 10% 1346532
2026 134653 10% 1481185
2027 148118 10% 1629303
2028 162930 10% 1792233
2029 179223 10% 1971457
2030 197146 10% 2168602

8) Tabell 8 illustrerer forventet utvikling i investeringskostnaden fra &r 2013-2030

Investeringskost (1) - 2013- 2020
Ar Laeringsrate (L) E X(t)- vekstrate  X(t) |1 (mNOK/MW)
2012 1 11.55
2013 0.1 0.1520 0.15 1.15 11.31
2014 0.1 0.1520 0.15 1.3 11.10
2015 0.1 0.1520 0.15 1.45 10.92
2016 0.1 0.1520 0.15 1.6 10.75
2017 0.1 0.1520 0.15 1.75 10.61
2018 0.1 0.1520 0.15 1.9 10.48
2019 0.1 0.1520 0.15 2.05 10.36
2020 0.1 0.1520 0.15 2.2 10.25
2021 0.07 0.1047 0.1 2.3 10.14
2022 0.07 0.1047 0.1 24 10.05
2023 0.07 0.1047 0.1 2.5 9.97
2024 0.07 0.1047 0.1 2.6 9.89
2025 0.07 0.1047 0.1 2.7 9.82
2026 0.07 0.1047 0.1 2.8 9.75
2027 0.07 0.1047 0.1 2.9 9.69
2028 0.07 0.1047 0.1 3 9.63
2029 0.07 0.1047 0.1 31 9.58
2030 0.07 0.1047 0.1 3.2 9.53
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9) Tabell 9 viser hvilken effekt forventet utviking i insatsfaktorvariablene har pa
fremtidig LCOE. Tabellen viser fremtidig forventet LCOE-beregninger utfort for

referansekraftverket, gitt betingelsene 1 godt-, darlig- og basisscenario.

Ar Investerinskost  Brukstid D&V- kost G.LCOE B.LCOE D.LCOE
NOK/MW timer NOK/kWh  NOK/kWh  NOK/kWh  NOK/kWh
2012 11,55 2889 0,1474 0,391 0,492 0,633
2013 11,31 2932 0,1474 0,382 0,480 0,616
2014 11,10 2976 0,1474 0,373 0,469 0,602
2015 10,92 3021 0,1474 0,366 0,459 0,588
2016 10,75 3066 0,1474 0,358 0,450 0,576
2017 10,61 3112 0,1474 0,352 0,441 0,565
2018 10,48 3159 0,1474 0,346 0,433 0,554
2019 10,36 3206 0,1474 0,340 0,426 0,544
2020 10,25 3254 0,1474 0,335 0,419 0,534
2021 10,14 3254 0,1474 0,333 0,416 0,531
2022 10,05 3254 0,1474 0,331 0,414 0,527
2023 9,97 3254 0,1474 0,329 0,412 0,524
2024 9,89 3254 0,1474 0,327 0,410 0,522
2025 9,82 3254 0,1474 0,326 0,408 0,519
2026 9,75 3254 0,1474 0,325 0,406 0,517
2027 9,69 3254 0,1474 0,323 0,404 0,515
2028 9,63 3254 0,1474 0,322 0,403 0,513
2029 9,58 3254 0,1474 0,321 0,401 0,511
2030 9,53 3254 0,1474 0,320 0,400 0,509

10) Figur 10 viser hvordan det finansielle gapet (med og uten subsidier) mellom lennsom
og ulennsom produksjon, varierer med ulike systempriser i ar 2012.
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