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概要 
 
国際エネルギー機関風力実施協定第26分科会(以下、IEA Wind Task 26)－「風力発電コ

スト」－は、風力発電の過去、現在、将来のコストを専門的に調査する国際共同研究の場

である。本報告書では、風力発電の技術、コスト、パフォーマンスについて、IEA Wind Task 
26の参加国、すなわち、デンマーク、ドイツ、アイルランド、ノルウェー、米国、欧州連

合における最新状況を、参加組織が代表して提供する。 
本報告書は、過去に2008年当時のIEA Wind Task 26参加国が風力発電エネルギーのコス

トの差異を検討した分析 (Schwabe et al. 2011)を基に作成した。均等化発電原価(LCOE)は、

技術、設備投資、運転維持、資金調達が風力発電所の建設および運転のライフサイクルコ

ストにどのように影響するかを分析するための、一般的に知られた指標である。Schwabe et 
al.(2011)は、オランダエネルギー研究センター(ECN)が開発したスプレッドシートベースの

キャッシュフローモデルを適用し、LCOEを推定した。本モデルは、詳細な割引キャッシュ

フローモデルで、それぞれの参加国におけるさまざまなコスト構造を国内投資家の観点か

ら分析するために用いられた。このモデルを本報告書においても使用し、どちらの報告書

にも参加した国、すなわち、デンマーク、ドイツおよび米国においては、2つの結果を比較

した。 
本報告書の各国の章では、3つの主要トピックについて解説する原注1。各章の第1節では、

風力発電業界の動向について、可能であれば短期的・中期的予測も含み、設備容量の推移

を基に述べ、収入と政策インセンティブについても議論する。第2節では、風力発電所の規

模、風車サイズ、プロジェクトの実績、投資コスト、運転維持(O&M)コスト、プロジェク

トの資金調達などについて、風力発電産業における風車およびプロジェクトレベルで、2007
年(または2008年)から2012年にかけての動向を詳述する。以上の各項目について、各プロ

ジェクトのデータを可能な限り統計的に提示する。第3節では、2008年および2012年の代表

的な風力発電所のLCOE推定値を報告し、その中で風力エネルギーの一般的な販売価格と

政策手段の価値を検討する。 
各国の設備容量は、2008年から2012年にかけて増加している。定格出力、ロータ直径、

ハブ高さによって定義される風車サイズも、図1に示すように増加している。風車サイズに

加えて、比出力、すなわちロータ受風面積(m2)に対する定格出力(W)の比率は、大半の国で

減少している。比出力の低下とハブ高さの増加は、ともに発電電力量を増加させる。ロー

タが大型化すると、風速場から得られるエネルギーは増加する。また、タワー高さが増加

すると、ロータはより高風速域に位置することになり、発電電力量が増加する。部品が大

型化すると、通常、資本投資コストは増加するが、このコスト増加は、発電電力量の増加

分で相殺されうる。米国では、比出力の減少が顕著な傾向を示している。一方、欧州では、

図2に示すように、技術進歩は主にハブ高さの増加にみられる。中央値(水平線)、平均値(ダ

イヤモンド)、25～75パーセンタイル値(箱)、最小値および最大値(ひげ)など、一定の年の

風車のサンプルを、箱ひげ図の形式を使用して示した。 

 
原注1 欧州連合(EU)の章では、最近の傾向について検討する。 発電コスト分析は、データ不十分なため含まれていな

い。 
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図1 2008年～2012年の平均風車サイズの推移 

 

(a) 米国 (b) 欧州連合 

図2 (a)米国および(b)欧州連合における2007年～2012年の 
風力発電所の比出力とハブ高さ 
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LCOE(均等化発電原価)の評価に必要な主な要素には、資本投資コスト、年間発電電力

量の予測値、年間運転コストの予測値、プロジェクト資金調達コストなどがある。各章の

予測値は、ある年度に設定されたプロジェクトの「一般的」または「平均的」な特徴を示

すものである。各風力発電プロジェクトは一意であり、1次パラメータのすべてに有意差が

あるため、示されるLCOEにも有意差がある。しかし、これらの推定値は、2008年から2012
年までの一般的な傾向の目安となる。 

 
• 資本投資コストは2010年頃にピークに達し、その後は、風車の大型化にもかかわら

ず、ほとんどの国で減少している。この傾向は、デンマークと米国で最も顕著であ

る。2012年のドイツ、アイルランド、ノルウェーではこのような減少は表れていな

いが、近い将来に実現すると考えられ、それはノルウェーの2014年プロジェクトの

推定値によっても期待される。 
• 代表的な風力発電所における発電電力量の増加が、すべての国、特に高風速域で報

告されている。一部の国では(ドイツや米国など)、低風速地点の利用が全負荷時間

または設備利用率において見込まれる発電電力量増加を相殺している。 
• 風力発電所の耐用年数において見込まれる運転維持費は十分に理解されておらず、

プロジェクト費用のデータは不足している。こうしたコストの平均的な増減は不明

である。 
• プロジェクトの資金調達コストは、加重平均資本コスト(WACC) 原注2として評価す

る。この期間は、デンマーク、アイルランド、ノルウェーにおいて、ほぼ横ばいで

推移している。ドイツと米国は、2008年から2012年のWACCの減少を報告している。 
 
図3に示されるように、上記に示した動向を示すLCOEは、2008年から2012年にかけて、

本分析の対象各国において、増加と減少が混在している。各章では、こうした推定値の背

景にある技術動向について解説する。2012年以降は当初、発電コストの低下の兆候が2014
年まで見られた。これらのLCOE推定値は、収入または政策インセンティブを反映してお

らず、各国間の比較上、20年間の償却計画を想定していることに注意されたい。 
本研究に示される各国では、さまざまな収入と政策に対するインセンティブが適用され

ている。表1は、2012年に採用された主要なメカニズムの要約および2014年以降に実施され

る予定の変更について掲載している。2008年～2012年の間、EU加盟国における風力発電の

主要な支援スキームは、FIT(固定価格買取制度: feed-in tariff)であった。最近、数か国が入

札制度や市場証明書制度を導入し、FIT制度の廃止を始めている。米国は、引き続き税制ベー

スを採用しているが、2014年末までに建設を開始したプロジェクトのみを対象とすると発

表している。 
本報告書で示される発電コストは、陸上風力発電所に限定される(ただし該当する場合に

は、洋上風車技術の一部の傾向についても提示している)。すべての費用は、ドル(USDま

たは$)およびユーロ(EURまたは€)で表示し、2012年当時の通貨価値とする。世界銀行の為

替レートと国内総生産(GDP)デフレーターを使用し、通貨間の換算を行い、2008年の通貨

価値を2012年の通貨価値に変換し、気候変動に関する政府間パネル(Krey et al., 2014)が策定

した方法でインフレを調整する。 

 
原注2 税引後名目WACC = (1–負債割合)*資本利益率+負債割合*負債利益率*(1–法人税率) 

税引後実質WACC = ((1+名目WACC) / (1 +インフレ率)) – 1 
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図3 2008年～2012年のLCOE傾向 (2014年の例を一部含む) 原注3 

 
本報告書では、onshore(陸上)とland-based(陸上の)は同意義であり、Wind plant(風力発電

所)、wind project(風力発電プロジェクト)、wind farm(ウィンドファーム)はいずれも複数

の風車が設置された設備を指し、各国とも自国内で設置する代表的な風力発電プロジェク

トについて述べている。 
 
               

表1 2012年の風力発電プロジェクトの主な収入と政策インセンティブ 
 

国名 電力市場 
価格 

FITまたは
FIP 

初期資本または 
生産基盤による 
インセンティブ 

加速償却 2014年以降の重要な変化 

デンマーク ○ ○  ○  

ドイツ  ○  ○ FITに代わって、2014年8月以降はFIP
と電力市場価格が導入された。 

アイルランド ○ ○    

ノルウェー ○  ○  
初期資本費への補助金に代わって、ス

ウェーデン/ノルウェーの証書市場を

統合した電力市場証書が導入された。 

米国 ○  ○ ○ 
生産税額控除は2014年12月31日に終

了し、2014年以降に建設が開始される

プロジェクトには適用されない。 
  

 
原注3  デンマークのLCOE(均等化発電原価)推定値は、風力発電プロジェクトをベースとし、系統への連系を社会的費

用としている。2008年のドイツの推定値は、陸上サイトか洋上サイトかを区別せず、平均的な風力発電サイトを

示したものである。ノルウェーの2014年の推定値は、2014年以降に設置が予定されている風力発電所の技術を示

している。2014年の米国の推定値は、風力発電プロジェクトの一例である。これは、年平均風速が比較的高い国

内の内陸部のプロジェクトでは、2012～2013年の契約価格がきわめて低いことに関連している。 
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第1章  デンマークにおける風力発電開発 
 
著者：Aisma Vitina (Ea Energy Analyses) 

本章の引用は以下の通り：Vitina, A. (2015). “Wind Energy Development in Denmark,” Chapter 1. Hand, 
M. M., ed., IEA Wind Task 26 - Wind Technology, Cost, and Performance Trends in Denmark, Germany, 
Ireland, Norway, the European Union, and the United States: 2007–2012. NREL/TP-6A20-64332. Golden, 
CO: National Renewable Energy Laboratory. pp. 16-47. 

 
国内風力発電設備容量・発電電力量・目標値 

 
2012年末のデンマークにおける風力発電の総設備容量は4,163 MW(陸上3,241 MW、洋上

922 MW)であった。これは、2011年末の設備容量比で5.3％増、2008年の設備容量比で31.6％
増となっている。2012年は、224 MWの風車が設置され、計13 MWの風車が撤去された。

2013年末の累積設備容量は、4,510 MW(陸上3,539 MW、洋上1,271 MW)であった。 
2008年から2012年の間に、洋上風力発電所4基の運転が開始され(Horns Rev II 風力発電

所209 MW、Rødsand II 風力発電所207 MW、Sprogø 風力発電所21 MW、Avedøre Holme 風
力発電所11 MW)、2012年初頭、Anholt風力発電所の建設が始まり、2013年9月には400 MW
プロジェクト(Siemens社SWT 3.6-120風車111基)が開始された。2012年末までの設置風車の

最大定格出力は、Osterild試験場の、Siemense社6 MW風車SWT 6.0-154であった(8MWの

Vestas V164-8.0 MW風車プロトタイプは、2014年初頭にOsterild試験場において運転開始さ

れた)。 
デンマークでは、財政支援プログラムの大幅な削減による2003年から2007年までの低迷

期の後、2008年に新規FIP(発電供給報奨金制度)が導入された。 
2012年、デンマークでは風力発電によって総電力消費量の約30％を供給した。これは、

2008年の19％から大幅な増加となる。この割合は、2013年にはさらに32.5％に増加し、2014
年には39％に達している。 

2012年3月22日に発表されたデンマークエネルギー協定 (Danish Energy Agreement; 
Folketinget, 2012)は、デンマークの洋上風力発電の設備容量を2020年までにさらに1,500 
MW増加させることを規定している(北海のHorns Rev 3 (400 MW) とバルト海のKriegers 
Flak (600 MW)、沿岸域では450 MW、沿岸域では50 MWの試験風車)。 

2012年のデンマークエネルギー協定で表明されたコミットメントは、2014年6月17日の成

長計画(Growth Plan2014) (Danish Ministry of Finance, 2014)の開始時に改訂された。Kriegers 
Flak洋上風力発電所の運転期間は2年間延長され(現在は2022年まで原注4)、入札される沿岸

風力発電所の設備容量量は100 MW減少した。同時に、デンマークエネルギー庁は、「オー

プンドア」政策(すなわち、標準的な陸上風力支援スキーム)の下で、洋上プロジェクトを

開発する可能性を説明している。2020年までに、同計画(デンマークエネルギー省、2014
年)の下で、さらに150 MWの洋上風力発電が利用可能になると見込まれている。 
陸上風力発電容量の推定値は、民間開発業者によるイニシアチブ、地方自治体の計画、

プロジェクトの承認に応じて変化するため、それほど確実なものではない。デンマークエ

ネルギー庁が実施した分析によると、2020年までに正味追加される陸上発電容量は500 
MWと予測されている(1,800 MWの新規発電設備と1,300 MWの既存発電設備の撤去が計画

 
原注4  デンマーク公共サービス拠出(Danish Public Service Obligation)計画(Danish Energy Agency, 2014)の設置スケジュー

ルによれば、400 MWのKriegers Flakが2020年までに設置される。これは、本報告書の2020年の洋上風力発電の発

電電力量の予測に用いられる推定である。 
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されている)原注5。 

これらの計画(2014年の成長計画による修正を考慮している)が完了した時点で、2020年
のデンマークの洋上風力発電の設備容量は、2012年に比べて150％以上増加する(陸上風力

発電の設備容量は、はるかに高いが、増加率はわずか15％である)。 
デンマークの2050年までのエネルギー政策の長期目標は、再生可能エネルギー率100％で

ある。化石燃料以外による発電中間目標は、2035年までに非化石燃料、100%再生可能エネ

ルギーによって電力/火力セクターを供給すること、および2030年までに石炭と暖房用油を

完全廃止することである。 
しかし、2020年以降、特にデンマークでは、風力発電の設備容量に関して政治的に合意

された目標値は存在しない。同報告書には、長期的能力を計画するために、全国的な送電

系統運用者(TSO)(Energinet.dk)によって使用される中央解析の推定が示されている。今後、

250 MWの陸上風力発電設備の正味発電電力量が漸増するのに合わせて原注6、洋上風力発電

設備は2030年までに1,400 MWに増加すると予測されている。 
図1-1は、2012年までのデンマークの累積設置数および年間設置数のほか、2020年と2030

年の予測値を示している原注7。 
表1-1に、現在、デンマークに設置されているギガワット(GW)の累積設備容量と、2020

年と2030年の将来の予測値を示す。表1-2に、メガワット(MW)単位による年間の追加容量

を示す。 
以下の概要および分析では、2008年から2012年の間のデンマークの陸上風力発電に焦点

を当てることとする(2007年には、デンマークには実用規模の陸上風車が設置されておらず、

この分析の開始時点では、2012年が完全なデータセットが入手可能な現行年であった)。入

手可能な場合は、2012年以降のデータについて提供している(2012年以降の展望を参照のこ

と)。 
 

 

 
原注5  デンマークエネルギー庁によるPublic Service Obligation分析(Danish Energy Agency, 2014)では、2020年にデンマー

クで陸上風力の設備容量が3,694 MWになると予測している(同報告書で使用されている推定値)。これは、地方自

治体の計画承認プロジェクトが2014年と2015年に開発されるという前提に基づいている。2014年と2015年には、

計画されていないが既知のプロジェクトの半分が開発される予定である。既存の風車は22.5年の耐用年数後に撤

去される。撤去された風車の半数は1年以内に設備更新され、それにより設備利用率は増加する(全負荷時間3000
時間)。年間で(撤去対象外の)50 MWの新規設備が開発される予定である。 

原注6  「ニアショア」(海岸に隣接した離岸距離が極めて短い洋上風力発電)の設備容量が100 MW減、「オープンドア」

政策プロジェクトによる150 MW増で調整済み。 
原注7  Energistatistik 2013のデータ(Danish Energy Agency, 2013)に基づく。 



20  

図1-1 デンマークの累積および新規風力設備容量 
 

表1-1 デンマークの累積設備容量 

(MW) 2004年 
以前 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 

2020年 
予測値 

2030年 
予測値 

陸上 2.7 2.7 2.7 2.7 2.7 2.8 2.9 3.1 3.2 3.5 3.6 3.7 4.0 

洋上 0.4 0.4 0.4 0.4 0.4 0.7 0.9 0.9 0.9 1.3 1.3 2.6 3.8 

 
表1-2 デンマークの新規設備容量 

(GW) 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 

陸上 597 107 233 16 4 4 8 -11 39 82 113 147 160 298 75 

洋上 40 0 164 209 0 0 0 0 0 238 207 4 50 349 0 

 
 

収入と政策に対するインセンティブ 
 
収入と政策に対するインセンティブは、2008年から2012年にかけて変わらない。 
2008年に制定された再生可能エネルギー法で導入された風力発電プロジェクト支援計画

によれば、すべての新規陸上風力発電プロジェクトと「オープンドア」洋上プロジェクト

は、当初22,000時間の全負荷時間の卸売スポット市場価格を上回る0.25デンマーククローネ

(DKK)/kWh(≒0.034ユーロ/kWh)、または0.043ドル/kWhの名目FIPを受領する原注8。全負荷

時間の22,000時間相当が経過した後、プロジェクトは収入源として電力の市場価格に依存

する(Danish Energy Agency, 2015)。 
しかし、風力発電プロジェクトの技術的な耐用年数期間には、電力需給調整費の補助金

として、0.0237DKK/kWh(0.0032ユーロ /kWhまたは0.004ドル /kWh)が追加されている

(Energinet.dk, 2015)。 
また、デンマークの風力発電プロジェクトは、風力発電設備の適格性に応じて、加速償

却ルールの便益を受けている。2008～2012年の期間では、風車の年間残存価値の25％が減

価償却される可能性がある。2013年1月1日現在では15％に引き下げられている

(Skatteministeriet, 2014)。 
設備更新の補助金制度原注9は2011年12月15日に満了した。設備更新スキームでは、旧式、

小型の風力発電タービン(450キロワット[kW]未満)を、新規で効率的な風車に取り換える

場合、風力発電プロジェクトの所有者に追加的に補助金を交付することとした。設備更新

計画のもとで撤去可能な風車の総容量は、175MWであった(Danish Energy Agency, 2012)。
2011年末には、設備更新スキームにより146基の風車(総容量348 MW)が全部、または一部

が新設された。2005年から2011年末までに設置された陸上風車の約50％は、設備更新スキー

ムの一部であった。容量(MW)比では、この比率はほぼ60％であった(Danish Wind turbine 
Owners’ Association, 2012)。 
また、設備更新は設備更新補助金スキームの満了後も継続されている一部の例では、計

画承認を受けるための前提条件が旧風車の撤去となっている。 
 

原注8 支援スキームの例およびインセンティブ分析については、Schwabe et al.(2011)によるデンマークの国別の章を参

照のこと。 
原注9 設備更新補助金スキームの詳細については、Schwabe et al.(2011)によるデンマークの国別の章を参照のこと。 
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2009年1月1日付けの再生可能エネルギー促進法(VE-loven)とともに導入されたエネル

ギー協定(Energiforliget)は、以下の規則を規定している(Danish Energy Agency, 2014)。 
 

1. 地域住民による風力発電プロジェクトの株式購入オプション(風力発電プロジェク

トの事業者は、風力発電設備の少なくとも20％の株式購入オプションの提供義務を

負う)。 
2. 風力発電設備の建設による不動産価値の損失(風力発電設備の事業者は、風力発電

設備の設置後に不動産価値の損失を補償する義務を負う。価値損失の規模は評価委

員会によって決定される)。 
3. 現地の景観やレクリエーションの価値を高めるためのグリーンスキーム(地元によ

る陸上風車の新設受入を促進するため、各風車の全負荷時間22,000時間(kWh)あた

り0.004 DKK(0.05ユーロセントまたは0.07₵ドル)相当額の系統連系により、イニシ

アチブを実施した地方自治体に補助金を支給する)。 
4. 予備調査のための資金調達、申請書の作成など、地元の風車所有者団体による融資

資金の保証。 
 

2008年以降のデンマークにおける風力発電プロジェクトの動向 
 
以下の節では、2008〜2012年のデンマークにおける風力発電プロジェクトの動向につい

て解説する。 
データは、対象年別に、プロジェクト計画(費用パラメータ)または運転開始(技術パラ

メータ)における設備容量の加重平均に基づき提示している。データソースには、以下が含

まれる。 
 

1. デンマークのTSOであるEnerginet.dk社からの月次データ報告に基づき、デンマーク

エネルギー庁によって発行された「コアデータレジストリ」(Stamdataregister)。グ

リッド接続された各風車(Danish Energy Agency, 2014)の特徴と発電電力量データが詳

述されている。 
2. 2009年1月1日に制定された「再生可能エネルギー推進法」の規定に基づき、デンマー

クのTSO、Energinet.dk によって作成され、更新される「風力発電所プロジェクト

概要」(Vindmolleprojektoversigt)。データベース(2014年5月現在)には、2010年3月～

12月の系統連系プロジェクトに関するデータが含まれている(Energinet.dk, 2014)。
こうしたデータは、デンマーク自然庁(Naturstyrelsen)の提供データとともに、風力

発電プロジェクトの規模に関して概述するために使用される。 
3. 風力発電プロジェクトの株式購入情報文書。「株式購入権」(Koberetsordning)要求

事項に従って公開され、トップレベルの原価情報を詳述している。ここに提示され

ているKøberetsordningの文書からの投資コスト情報は、投資が決定された年(また、

地元住民に株式購入が可能となった年)を示すものであり、設置された年ではない。 
 
本調査の目的上、該当プロジェクトのサンプルは、(特に明記しない限り)「実用規模」

の風車で構成されたものに限定される。実用規模の風車は、1 MW以上の公称容量を有す

る風車と定義されている。2007年には3基の風車(各容量750 kW)が設置されたのみである

ことにも留意すべきである。したがって、代表的なサンプル(また、風車容量閾値1 MW以

上)ではないため、2007年のデータは概して調査に反映されていない。別紙1-Aには、提示
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されたグラフの定義とサンプルサイズが含まれている。 
別途記載のない限り、すべての費用データの換算通貨は、2012年のユーロ(カッコ内は米

ドル)とする。通貨および年次インフレ調整には、気候変動に関する政府間パネル(IPCC)
の方法を使用する。 

 
プロジェクトの特徴 

 
2008年から2012年にかけての陸上風力発電プロジェクトの規模に大きな変化はない。 

2012年のデンマークにおける風力発電プロジェクトの風車数の平均規模は3～6基であった。 
デンマークの風力発電プロジェクトは、一般に風車数3～12基という少ない風車群であっ

た。計画ガイドラインでは、少なくとも 3 基の風車を直線状あるいは緩やかな孤を描くよ

うにまとめて配置するとしている。これは、風車を 1 基ずつ分散的に配置すると視覚的印

象が悪くなるからである。デンマークには大規模な陸上風力発電所の例がいくつかあるが、

スペインや米国と比較すると非常に小規模といえる(Schwabe et al., 2011)。2013年の時点で、

最大規模のケースは風車 20 基を設置している(総容量70 MW)。 
図1-2は、2008年から2012年の風力発電所規模の推移を示したものである。箱ひげ図は、

中央値(水平線)、平均値(ダイヤモンド)、25～75パーセンタイル値(箱)、最小値および最

大値(ひげ)等、特定の年に商業運転を達成したプロジェクトまたは風車を表す。 
2008年から2012年までのデンマークの支援計画(全負荷時間22,000時間とする)は、主に

定格出力風車に向けられていた(Schwabe et al., 2011)。2008年から2012年にかけてデンマー

クに設置された風車の定格出力は平均して非常に高く、当然のことながら当該期間中、増

加した。 
 

 

図1-2 2008年～2012年の風力発電プロジェクトの規模の推移 原注10 
 
2008年の風車の平均公称定格容量が2～2.3 MWであったのに比べ、2012年の風車定格出

力は3 MWで大幅に増加している(図1-3)。2012年に設置された風車で最も一般的なものは3 
MWであり、ハブ高さは89.5 m、ロータ直径は101 mであった。 

 
原注10  デンマーク自然局(Naturstyrelsen)提供による歴代のプロジェクト規模のデータ。 
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2008年と比較し、風車平均容量の増加につれロータ直径も増加している(図1-4)。 
また、図1-5に示すように、風車のハブ高さについても同様の傾向が見られる。 
 

 

図1-3 2008年～2012年の風車公称定格容量の推移 
 

 

図1-4 2008年～2012年の風車ロータ直径の推移 
 
デンマークでは2000年前後から2008年頃まで、風車別の比出力がマイナス傾向にある(デ

ンマークで新規に設置された2008年の風車の平均比出力は2012年と同様であり、その間に

緩やかな推移があった)。これは、同期間においてロータ受風面積が風車容量よりも速く増

加していることを示している。低比出力の風車は、通常、より多くのエネルギーがロータ

に捕捉されるので、設備利用率が高い(定格風速以下の風速領域において)。 
しかし、2008年から2012年までのデータでは、風車の平均比出力の減少が底打ちしたこ

とが示されている。風車の比出力は、当該期間において比較的一定であった(図1-6)。これ

は、デンマークで新設された風車の規模の均一性が増したことと一致している。前述のよ

うに、対象期間における主な支援スキームは、大型発電機を備えた風車が主流であること
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も留意すべきである(そして、ロータサイズの増加を直接的に規定していなかった)。しか

し、2014年1月1日付けの支援計画の改訂により、この傾向に変化が生じることが期待され

ている。 
 

 

図1-5 2008年～2012年の風車ハブ高さの推移 

 

 

図1-6 2008～2012年に設置されたプロジェクトの風車の比出力 
 
また、デンマークでは、2008年から2012年の間に新設された風車クラスにも変化がみら

れる。風車の国際規格IECにおける分類は、特に、ハブ高さにおける年平均風速に基づい

て設計されている。IECクラスが上がることは、より高い年平均風速および極値ガスト(例

えば、風車クラスIが風車クラスIIよりも高い風速に対して設計されるなど)に対して設計さ

れることを意味する。 
図1-7は、2012年までにデンマークの新設プロジェクトにおける風車クラスIのシェアが
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低下したことを示している。過去、市場における風車クラスIIおよび風車クラスIIIの利用

可能性は限定的であったことに留意されたい。 
業界筋によると、2008年から2012年までのデンマークにおける支援スキームでは、サイ

ト特有の条件によって必ずしも高パフォーマンスが保証されないとしても、主に風車クラ

スの高い風車の使用が推奨された(このインセンティブは、2014年1月1日の支援スキームの

改訂によって変更された)。 
 

 

             
         

 
       

 
      

      

 
 

図1-7 2008年～2012年に設置されたIECクラス別風車の割合 原注11 

 
プロジェクトの実績 

 
デンマークの卓越風向は西風であり、北部海岸は風車にとって最も有望なサイトである。

また、風速は一般に、東側ほど減少する(Schwabe et al., 2011)。西海岸のハブ高さ80～94 m
の新規プロジェクトでは、風速7.5～9 m/sが一般的である(大きな変動は離岸距離による影

響である)。内陸部では、ハブ高さ80～94 mの新規プロジェクトでは、風速6.5〜7 m/ sが一

般的である。ハブ高さが高いため、内陸部の風速にさほどばらつきはない原注12。 
図1-8に示すように、2008～2012年の期間では、サイトの平均的な風資源には比較的、変

化がみられなかったが、2012年にはわずかに減少した。これは、特にデンマークで利用可

能な風力発電サイトがますます不足しているためと説明できる。同時に、事業者による(風

資源の利用可能性が潜在的に高い)既存で、より旧いサイトの設備更新が増加している。後

者は、サイトにもともと設置されていたものと同じ型の風車を購入する場合も含まれるが、

その場合、投資コストに大きな影響を及ぼす可能性がある。 
2008年に設置された風車の2013年における全負荷時間は、発電電力量加重平均原注 13で

2,866時間である。2013年のデンマークの風資源は、平年の93.4％であった原注14。これは、

 
原注11 データソース：デンマークエネルギー庁発行の「コアデータレジストリ」(Stamdataregister)。Vestas社 が提供す

る風車モデルIECクラスに関する情報(概要ではすべての既知の製造業者/風車を対象とする)。 
原注12 Nielsen, EMDの提供情報に基づく。 
原注13 発電電力量加重平均とは、各プロジェクトの発電電力量で加重した風力発電プロジェクト平均パフォーマンスを

表す(容量に対して設備容量で加重した設備利用率による方式と同様)。 
原注14 1979年以来、デンマークの風力発電指数(地域/全国)が算定されている。この指数は月次/年次ベースで提供され、

一定期間の「通常」風力発電年における出力予測に対し、風力発電指数を示す。デンマークの風力発電指数は

www.vindstat.dkで閲覧でき、Nielsen(2013)で言及されている。 
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2008年に設置された風車の平均耐用年数での全負荷時間の平均値は約3,068時間と期待さ

れることを示す。デンマークにおける新設風車の平均設備利用率は比較的高く、非常に安

定しており、2008～2012年のばらつきはわずかである。2012年に設置されたプロジェクト

の発電加重平均全負荷時間(2013年の発電電力量データに基づく)は2,842時間であり、これ

は平年の指数を考慮すれば3,042時間(もしくは設備利用率ではおよそ35％)となる。 
図1-9は、2008年から2012年の期間に設置され、2013年に稼動している平年値化したプロ

ジェクトの全負荷時間の概要を示している。 
 

 
図1-8 2008年～2012年に設置されたプロジェクトの年平均風速 原注15 

 

 
図1-9 2008年～2012年に設置され、2013年に稼働する 

プロジェクトの全負荷時間および設備利用率 

 
 

原注15 デンマークの風速地理情報システムデータは、デンマーク自然局(Naturstyrelsen)によって提供されたものである。

各風車レベルの風速データは、風速と風車座標(デンマークエネルギー庁のCore Data Registryに基づく)を1 km×1 
kmの分解能に一致させて得られたものである。 
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重要な点は、ここで示す全負荷時間は発電電力量加重を行っており、検討対象の年に設

置された、2013年の稼働プロジェクトに基づいており、デンマークの風資源全体に基づい

ているわけではない。加えて、2013年の風力発電指数 93.4％ (Danish Wind Turbine Owners' 
Association, 2014)に基づき、設備利用率を正規化した。例えば、2013年の生産データに基づ

く2012年に設置されたプロジェクトの全負荷時間に100 / 93.4を乗じ、通常の風力年の条件

に該当する代表的な設備利用率を得る。 
 

投資コスト 
 
典型的なプロジェクト投資コストは、2008年に、1,158ユーロ/kW(1,488ドル/kW)から

1,913ユーロ/kW(2,458ドル/kW)であり、平均値は1,475ユーロ/kW(1,895ドル/kW)であった。

価格は2008年が最も高く、その後低下した。系統連系のコストの範囲は限定的であること

に注意されたい(すなわち、風車から接続点までのみが事業者が支払うコストとしている)。

他のすべての系統連系コストは社会的費用とされており、本書では言及しない。 
価値損失補償の支払いおよび古い風車の再購入に関連する支出は、2008年のデータとの

一貫性を確保するためにサンプルから除外されている(2009年1月に不動産規則において価

値損失が始まった)。価値損失補償の支払いおよび関連の追加管理費用は、2009～2012年の

平均風力発電プロジェクト費用の1％を超過しないと見積もられる原注 16 (Jensen & Olsen, 
2013)。 

2012年のデンマークにおける定格出力で重み付けされた設備投資は920ユーロ

/kW(1,181/kW)から1,505ユーロ/kW(1,934ドル/kW)の範囲にあり、平均値はは1,273ユーロ

/kW(1,635ドル/kW)である。平均設置費は2008年以降の低下後、2011年および2012年に一

定になったとみられる。 
 

 

図1-10 2008年～2012年に導入された風力プロジェクトの投資コスト 
 

運転維持費 
 

 
原注16 2012年10月31日までの、527件の価値喪失申請に関する評価委員会の決定に基づく。 
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2008年に建設された風力発電プロジェクトのO＆M(内訳は、保険料、修理費、サービス

契約費、土地賃貸料/管理費)の予想耐用年数における維持管理費用は、約12.8ユーロ

/MWh(16.4ドル/MWh)であると報告されている(Nielsen et al, 2010)。 
2012年(またはそれ以降)に設置された典型的な風力発電プロジェクトの運転維持費の要

素は、以下のように推定されている(Larsen, 2014)。 
 

• 20年間の生産者サービス契約：0.07～0.08 DKK/kWh(9.4～10.7ユーロ/MWhまたは

12.1～13.8ドル/MWh) 
• 保険：0.01DKK/kWh(1.3ユーロ/MWhまたは1.7ドル/MWh) 
• 管理：0.005DKK/kWh(0.7ユーロ/MWhまたは0.9ドル/MWh) 
• サービス契約に含まれていないその他の保守費用：0.005DKK/kWh(0.7ユーロ/MWh
または0.9ドル/MWh) 

• 運転15年後、運転維持費は2％増加すると見積もられている。 
 
デンマーク風車所有者協会によると、2012年に設立されたプロジェクトの平均耐用年数

費用総額は、0.09～0.10DKK/kWh(12.1～13.4ユーロ/MWhまたは15.5～17.3ドル/MWh)と見

積もられる(Larsen, 2014)。 
ただし、運転維持費の原価構成要素にはばらつきがあることに留意されたい。例えば、

デンマークの風力発電プロジェクトの土地賃貸料は、通常、約5年分が前払いとなる。最近

のプロジェクトでは、収入に応じた年1回の土地賃貸料の支払いの例がある(例えば、年間

電力販売の6～8％)原注17。投資コストまたは運転維持費のいずれかに割り当てることのでき

るその他のコスト要素には、保険契約およびサービス契約が含まれる(数年間分の前払い、

年払い、またはその組み合わせ)。データ可用性の限界があり、これらの要素をいずれかの

費目に計上することは必ずしも可能ではない。 
 

資金調達コスト 
 
デンマークでは、80％の年金ベースの借入金を伴うプロジェクト資金調達が一般的であ

り、この資金調達構造は2008年から2012年まで変わらない。業界筋によれば、陸上風力発

電プロジェクトへの貸付の平均回収期間は約13年である。 
デンマークにおける民間所有の風車は、一般に当座借越契約により資金を調達している。

一切の収入を当座借越契約に投じており、風車の所有者はこの基金を直接利用することが

できない。投資に対する利潤への支出と支払いはすべて債権者の承認が義務付けられてい

る(Schwabe et al., 2011)。風力発電プロジェクトの利子は、流動性が高いとみられているた

め、他の多くの投機的事業に比べて一般に低くなっている。風力発電プロジェクトのリス

ク要因を管理できる適切な手段があることから、風車への投資はリスクが低いとみなされ

ている(Schwabe et al., 2011)。 
2012年のデンマークにおける新風力発電プロジェクトの予測に用いられた融資コストは、

2008年と変わらず、5％(名目)と極めて一定している。 
2008～2012年の期間中、デンマークの陸上風力発電プロジェクトでは、自己資本率が9

～11％(名目上)が一般的であった原注 18。デンマーク証券取引所におけるOMX20の過去

(1983〜2002年)平均リスクプレミアム(7.2％)と比較して、風力発電プロジェクトのリスク
 

原注17 風力発電プロジェクトファイナンス機関。Ringkjøbing Landbobankの代表者から提供された情報に基づく。 
原注18 Ringkjøbing Landbobankとデンマーク風車所有者協会の提供情報に基づく。 
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プレミアムは約5～7％と低くなっている(Saabye (2003), cited in Schwabe et al. (2011))。 
表1-3は、2008年と2012年の新規風力発電プロジェクトへの資金調達条件をまとめたもの

である。 
 

表1-3 デンマークにおける風力発電資金調達条件 

  単位 2008 2012 
資本利益率 % 11.0% 11.0% 
負債利益率 % 5.0% 5.0% 
自己資本割合 % 20% 20% 
負債割合 % 80% 80% 
ローン期間 年 13 13 
法人税率 % 25% 25% 
為替レート デンマーククローネ/ユーロ 7.353 7.44 
為替レート ドル/ユーロ 1.39 1.28 
WACC (税引後、名目) % 5.2% 5.2% 

 
 

2008年と2012年のデンマークにおける風力発電コスト 
 
2008年および2012年の代表的な風力発電プロジェクト 

 
本節では、2008年と2012年のデンマークにおける「一般的な」風力発電プロジェクトの

特徴について説明する。データは、設備容量の加重平均と最も一般的に設置される風車に

基づいている。表1-4は、2008年と2012年のデンマークにおける風力発電プロジェクトの特

徴をまとめたものである。 
 

モデルの入力の前提条件 
 
2008年の一般的な風力発電プロジェクトとして、先の国際エネルギー機関(IEA)の国際エ

ネルギー機関風力実施協定第26分科会報告書からモデルの入力の前提条件が用いられてい

る(Schwabe et al. 2011)。より完全なデータセットに基づき、投資コストが更新されている。

2008年の費用データは、2008年のユーロと米ドルの値から、2012年のユーロと米ドルの値

に(対応するインフレ調整と為替レートを適用して)それぞれ換算されている。 
2012年の一般的なプロジェクトは、2012年の設置予定設備の中で最も一般的な風車の特

徴と、2012年に予定されているプロジェクト容量の加重平均コストを示している(先に説明

したように、系統連系コストは限定的にしか含まれておらず、損失額補償は除外されてい

る)。2012年度の資金調達条件は、業界の代表的な条件である原注19。 
デンマークの2012年の一般的な風力発電プロジェクトは、2008年の風車よりも大型化し

ていることが特徴となっている。投資コストは、運転維持費と同様に、2008年よりもかな

り低くなっている。2012年の運転維持費は0.09DKK/kWhであり原注20、2008年の運転維持費

は、Schwabe et al. (2011)の分析に対して0.005DKK/kWh(2008年DKK通貨換算)に上方修正さ

れ、サービス契約に含まれていない追加の雑費を表すのに相当する原注21。 
 

原注19 RingkjøbingLandbobankおよびデンマーク風車所有者協会の代表者から提供された情報に基づく。 
原注20 運転維持費は他のプロジェクトの特徴と同様に、プロジェクトに応じてばらつきが大きい可能性がある。 
原注21 デンマーク風車所有者協会(Larsen, 2014)のフィードバックに基づく。 
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表1-4 デンマークにおける風力発電プロジェクトの特徴 

 単位 2008年 2012年 
風車サイズ MW 2.3 3 
風車基数 基 3 4 
ロータ直径/ハブ高さ m/m 93/80 101/90 
ハブ高さにおける年平均風速 m/s 7 7 
全負荷時間 時間 2,700 3,000 
耐用年数 年 20 20 
投資コスト ユーロ/kW (ドル/kW) 1,475 (1,895) 1,273 (1,635) 
運転維持費(固定費) ユーロ/kW (ドル/kW) ––– ––– 
運転維持費(変動費) ユーロセント/kWh ($cent/kWh) 1.35 (1.73) 1.28 (1.64) 
撤去コスト ユーロセント/kWh (ドルセント/kWh) ––– ––– 
資本加重平均原価(名目/実質) % 5.2%/3.3.% 5.2%/3.3.% 
法人税率 % 25% 25% 
 
 
融資条件は2008年から2012年まで変わらない。資本利益率および負債利益率の低下が低

下示されており、翌年(例えば、2014年に計画されているプロジェクトの場合)、それぞれ

約9％、4％となっている。実際の資本加重平均原価(WACC)(税引後)は、均等化発電原価

(LCOE)の計算で、年間1.8％のインフレ率を適用して使用される。これはデンマークの長期

消費者物価上昇予測(Finansministeriet, 2013)に相当し、また、欧州中央銀行の目標インフレ

率を下回っているが、中期的には2％に近い(ECB, 2014)。 
デンマークのエネルギー政策インセンティブは、2008～2012年の間は変わらず(表1-5)、

当初の全負荷時間22,000時間において卸売スポット市場価格は0.25デンマーククローネ

/kWhに留まっている(2008年と2012年の名目利子を2012年の実質通貨に換算したことによ

る差)。 
 

表1-5 デンマークの風力発電政策と収入インセンティブ 

 単位 2008年 2012年 
電力市場価格 ユーロ/kWh (ドル/kWh) 0.047 (0.06) 0.031 (0.04) 
FIP収入 原注22 ユーロ/kWh (ドル/kWh) 0.0396 (0.051) 0.0367 (0.047) 
FIP政策期間(全負荷時間) 時間 22,000 22,000 
FIP政策期間 年 8.15 原注23 7.33 
税引前の前払い補助金(税ベース) % N/A N/A 
税引前の補助金 
(発電電力量ベース) 

ユーロ/kWh N/A N/A 

税引き前補助金の政策期間 年 N/A N/A 
減価償却期間 年 最大25%/年  最大25%/年 
無効電力報奨金 ユーロ/kWh N/A N/A 
瞬低時運転継続(LVRT)報奨金 €/kWh N/A N/A 
市場証書 €/kWh N/A N/A 

 
原注22 Feed-in-Premium(FIP)収入制度は、2008年から2012年にかけて(名目ベースで)一定しており、電力需給調整費を賄

うため、追加料金0.25DKK/kWhと追加補助金0.0237DKK/kWhが含まれている。しかし、FIP制度にはインフレ調

整規定がないため、2008年の実質補助金は2012年よりも高かった。 
原注23 2008年のECNモデルでは、これに9年間の政策期間を適用し、9年目のFIP収入を0.15で加重して示される(2012年

は政策期間8年、係数0.33を使用する)。 
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2008年の電力の平均市場価格は、2012年に比べて著しく高かった。これは、2012年と比

較して、2008年の化石燃料価格、CO2価格、電力需要の大幅な上昇など、多くの要因によ

るものである。さらに、2008年から2012年にかけて、NordPool地域の風力および太陽光発

電の総容量は相当増加しており、これによって2012年はゼロに近い短期限界費用による電

力供給が増加した。 
LCOE(均等化発電原価)計算では、先に説明した年率1.8％のインフレ率を適用し、将来

のFIP収益源を実質期間に換算している。 
 

LCOE、政策インセンティブ、必要な収入 
 
2008年および2012年のデンマークにおける代表的な風力発電プロジェクトのLCOEは、

ECNキャッシュフローモデルを使用して推定する。その後、一般的なFIP収入原注24と加速償

却割引を組み合わせ、代表的なプロジェクトの政策的な影響を推定した。必要収入は、

LCOEと政策インセンティブの差である(すなわち、風力発電事業者がすべてのコストをカ

バーし、キャッシュフローモデルで使用されるWACCに埋め込まれた必要な資本利益率が

得られる、最低電力市場価格レベルである)。LCOE、政策への影響、必要な収入、財務ギャッ

プの見積りに使用されるアプローチの詳細な説明は、「附録1 方法論」に記載されている。 
図1-11は、2008年と2012年のデンマークにおける代表的な風力発電プロジェクトのLCOE、

政策への影響、必要な収入の概要を示す。 
 

 
図1-11 2008年と2012年のデンマークの代表的な風力発電プロジェクトのLCOE、 

政策への影響、必要な収入の値の概要 

 
キャッシュフロー分析の結果、デンマークにおける風力発電のLCOEは2008年から2012

年にかけて大幅に減少した。また、実質的な政策効果の低下にもかかわらず、必要な収入

も同期間に減少した。 
 
しかし、風力発電プロジェクトのコストと収入は常に、サイト固有かつプロジェクト固

 
原注24  電力需給調整費補助金と合わせても、電力需給調整費と電力需給調整費の補助金は相殺されていると考えられ

る。よって、電力需給調整費は、ECNモデルの電力需給調整費補助金と等しくなるよう設定される。 
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有であり、プロジェクト間で大きなばらつきがあるとみられる。モデル計算に使用される

平均値は、プロジェクト固有のばらつきを完全に捕えていない可能性があり、推定値にす

ぎない。 
 

電力価格予測と財務ギャップ 
 
デンマークの風力発電支援政策の設計は、電力市場価格にFIPを加えたもので、プロジェ

クトの耐用年数にわたり、電力の市場価格が風力発電プロジェクトの開発と運用の収益性

を決定づける重要要素となっている。 
本研究でいう財務ギャップ(FG)とは、風力発電プロジェクトの耐用年数にわたり、収入

で賄われない(または超過する)プロジェクト費用である。正のFG値は、すべての費用を賄

うには収入が不十分であることを示す。また、負のFG値は、風力発電プロジェクト事業者

が市場平均を上回る収益を生み出していることを意味する。 
財務ギャップは、LCOEと政策インセンティブが一定であれば、風力発電会社の受領す

る電力市場価格に依存する。図1-12は、2008年と2012年の代表的なプロジェクトの年間耐

用年数におけるFGを年間平均電力価格の関数として示すことにより、この依存関係を示す。 
 

 

図1-12 2008年および2012年の平均年間電力価格のFG 

 
このグラフは、プロジェクトの耐用年数において実現された電力市場価格に対するFGの

感度を示す。高度の不確実性は、FGの厳密値の推定に関連する。 
第一に、電力価格は変動し、その予測は本質的に不確実である。デンマークの電力価格

は、特に(ノルウェーの水力発電電力量あるいはデンマークと北部ドイツの風力発電電力量

などによる)需給動向、天候の変動および政策(再生可能エネルギー目標と二酸化炭素価格)

等の、多くの要因の影響を受ける可能性がある。 
図1-13に示すように、デンマークの電力価格の策定に関するコンセンサスは存在しない。

これは主に、将来の価格決定要因を決める上で生じる不確実性によるものである原注25。 
第二に、「平均市場価格」と「風力発電業者が得る平均市場価格」(この分析では、その

差を「価格差」と呼ぶ)との間に区別が必要である。風力発電の普及率の増加は卸売スポッ

ト価格を低下させ、メリットオーダー効果として知られる(短期限界費用が低いため、短期

 
原注25 電力価格の予測と方法の詳細については、各研究を参照のこと。 
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限界費用が高い電源を「排除」する)(Pöyry, 2010)。この効果は、卸電力価格だけでなく、

各発電事業者が得る収入にも大きく影響を及ぼす。特に、価格の最大化とは対照的に、特

定の電力市場で取引される風力発電の発電電力量に応じて、天候による風力発電の出力プ

ロファイルに起因し、風力発電事業者が得る平均電力価格は平均年間市場価格から大幅に

減少し得る(例えば、夜間に風力発電の出力が多くなるのは一般的だが、夜間は需要が少な

く価格が低いため、風力発電事業者は大部分で平均スポット価格を下回る価格を受け取る

ことになる)。 
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図1-13 デンマークの電力システム価格予測 

注：上記の予測は各前提条件の対象であり原注26、実際の価格を用いる(Hedegaard, 2014)。 
*印は社会経済予測(破線)。市場電力価格と直接比較できない。 

 

2002年から2014年の西デンマークの電力市場価格の分析では、市場における平均年間電

力価格と風力発電事業者が受け取る平均年間電力価格の点で相当の差(価格差)があること

が明らかになった。風力発電事業者が受領した価格は、平均市場価格に対して4％から15％
の価格差があり、市場平均よりも一貫して低くなっている。系統モデル解析の結果による

と、この価格差は、中長期的には、デンマークや近隣諸国の風力発電導入率の上昇に伴っ

 
原注26 以下の出版物に基づく。Danish Energy Agency (Danmarks Energi- og Klimafremskrivning 2014), Danish Energy Agency 

(Forudsætninger for samfundsøkonomiske analyser på energiområdet), Dansk Energi (Elprisscenarier 2017-2035, Analyse 
nr. 16), Ea Energy Analyses (Vindintegration i Danmark), Energinet.dk (Energinet.dk's analyseforudsætninger 2014-2035, 
opdatering september 2014).予測結果がデータソースに毎年表示されない場合、線形補間が行われる。 
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て大幅に増加すると予想される。対象地域(スカンジナビア、ドイツ、オランダ)における

風力発電の総発電電力量は、2014年に比べて2020年にはほぼ倍増し、2014年には4倍になる

と予測されている(Ea Energy Analyzes, 2014)。図1-14に、モデル化されたデンマークの平均

電力市場価格と風力発電が実際に受け取る電力価格を示す(図1-13に全体状況も示す)。 
 

 

図1-14 2035年までの平均市場価格と風力実現価格予測 

注：予測は、系統モデル解析(Ea Energy Analyzes, 2014)に基づく。 
 
風力発電の実現価格は、関連する予測平均市場価格よりも相当に低いことが予測される

(また、図1-14に示すように、電力価格予測サンプルでみられる最低値となっている)。 
表1-6は、異なる電力市場価格予測に基づいて得られた、財務ギャップ(FG)推定値の広範

な分布を示す原注27。FG推定値は、すべてのシナリオで負の値となっている。これは、一般

に予測される収入の流れはすべての風力発電プロジェクトの費用(2012年に導入された典

型的なプロジェクト)を賄い、十分な投資収益率であることを示している。しかし、一部の

推定は、環境面において非常に意欲的な国内外の政治的関与を前提としていることに留意

すべきである。また、風力発電の実際の価格予測に基づくキャッシュフローは、ゼロに近

いFG(–0.2ユーロ/MWhまたは –0.26ドル/MWh)となることに留意すべきである。 
 

表1-6 各種市場価格予測に基づく財務ギャップ推定値 

市場価格予測 2012年財務ギャップ 
ユーロ/MWh (ドル/MWh) 

Dansk Energi、EUの温室効果ガス(GHG)40 –21.3 (–27.4) 
Dansk Energi、「電力価格シナリオ2017-2035年」、分析No.16：先物 –5.6 (–7.2) 
Dansk Energi、先物+英国との減速拡大 –4.4 (–5.7) 
Dansk Energi、先物+設備能力市場 –3.8 (–4.9) 
プロジェクトの予算編成アプローチ(2012年平均価格は5年間、その後は1.5％増) –2.7 (–3.5) 
Dansk Energi、EU GHG40 +エネルギー効率目標+再生可能エネルギー目標 –10.6 (–13.6) 
Ea Energianalyse、「デンマークにおける風力統合」、参考：平均市場価格 –10.2 (–13.1) 
Ea Energianalyse、「デンマークにおける風力統合」、参考：風力発電価格 –0.2 (–0.3) 

 
 

 
原注27 2035年までの予測期間を持つ市場価格(すなわち、社会経済的な価格ではない)のみが提示されている。2012年お

よび2013年の実際の市場価格がすべての予測に使用されている。 
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デンマークにおける風力発電プロジェクト (2008年〜2012年) のまとめ 
 

2008年に導入された発電供給報奨金によって、(財政支援プログラムが大幅に削減された、

2003年から2007年までの期間後)デンマークにおける陸上風力発電プロジェクト開発への

関心が高まった。デンマークのプロジェクトでは、2008年から2012年にかけて、設備利用

率の増加とともに風車サイズが大幅に増加している。投資費用は、2008年の10年と比較し

て大幅に減少した。また、業界の状況をみると、運転維持費も実質的に減少している(ただ

し、風車の耐用年数に対する運転維持費の予測には大きな不確実性を伴う)。しかし、平均

電力市場価格の状況は、2008年は2012年に比べてはるかに良好であった。 
2008年から2012年までの一般的支援スキームは、大型の発電機の風車の運転に優位な条

件であったため、デンマークで新設されたプロジェクトの平均設備容量が非常に高いこと

につながった。2012年、デンマークに設置された商用風車の平均(そして主流の)定格出力

は3MWであった。期間中、ロータサイズとハブ高さも増加している。 
産業界によると、デンマークのますます多くの風力発電プロジェクトは、電力会社に販

売するために(民間イニシアチブ/共同プロジェクトではなく)専門開発業者によって開発

されているという。しかし、平均的なプロジェクト規模と資金調達コストは、2008年から

2012年の期間でほとんど変わっていない。  
キャッシュフロー分析の結果、デンマークにおける風力発電のLCOEは2008年から2012

年にかけて大幅に減少していることが示された。表1-7に示すように、実質的な政策影響が

低下し、同期間に必要収入も減少した 
 

表1-7 2008年および2012年のデンマークにおける 
LCOE、政策影響、および収入 

 単位 2008 2012  
LCOE ユーロ/MWh (ドル/MWh) 55 (71) 45 (58) 
政策影響 ユーロ/MWh (ドル/MWh) 17 (22) 14 (18) 
必要収入 ユーロ/MWh (ドル/MWh) 38 (49) 31 (40) 

 
FGは、風力発電プロジェクトの耐用年数にわたり電力市場価格に大きく依存し、その推

定は電力価格予測の不確実性に連動し、高水準の不確実性を伴う。Schwabe et al. (2011) に
よると、2008年に設置された陸上風力発電プロジェクトにおけるFG推定値は、–6.7ユーロ

/MWhまたは–8.6ドル/MWh(2012年の実質通貨換算)に達した。本研究のFG推定値は2012年
に設置された陸上風力発電プロジェクトに基づいており、適用する市場価格予測に応じて、

–2.7～–21.3ユーロ/MWh(–3.5～–27.4ドル/MWh)の範囲にある。 
デンマークでは、(天候に依存する風力発電のパターンと電源構成における風力発電の高

い導入率による増幅効果も相まって)メリットオーダー効果がよく観察された。つまり、平

均電力市場価格と風力発電事業者の受け取る平均価格との間の価格に差が生じている。他

の要因においても、地域の電力システムの中で風力発電の普及率が高いほど、将来的には

価格差が拡大すると考えられる。この効果が電力価格予測で考慮されると(対応する平均市

場電力価格は、対象の予測サンプルの中間範囲である)2012年にデンマークに設置された風

力発電プロジェクトのFGはほぼゼロ(–0.2ユーロ/MWhもしくは–0.26ドル/MWh)に低下す

る。 
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2012年以降の展望 
 
本報告書で検討する、2008年から2012年までのデンマークの風力発電の中で最も著しい

進展は、陸上風力発電支援スキームの改善である。2014年1月1日現在、グリッド接続され

ている風力発電プロジェクトの名目FIPは0.025 DKK/kWhに留まっている。しかし、電力市

場価格とFIPの合計額に名目価格の上限が導入され、 合計で0.058 DKK/kWhとなっている

(2014年の平均為替相場に基づき、それぞれ、7.8ユーロセント/ kWhまたは10.3セント/kWh)。
これは、電力市場価格が0.033 DKK/ kWh(4.4ユーロセント/kWhまたは5.9セント/kWh)を超

過すると、それに比例してFIPが減少することを意味する。風車の耐用年数(前述)を通じて

支払われる電力需給調整費は変わらない(Danish Energy Agency, 2014). 。 
また、FIPの対象となる発電電力量は、2014年時点で風車の発電機のサイズとロータのサ

イズの両方に依存しており、以下の式を使用して計算される(全負荷 時間22,000時間)。 
 

FIPの対象となる発電電力量 
= 30% ×風車の定格出力 × 22,000 全負荷時間 
+ 70% × 8,000 kWh/m2 ×ロータ定格面積 (m2) 

= 
 
風車の定格出力(MW) × 6,600全負荷時間+ロータ定格面積(m2) × 5.6 MWh/m2 

 
ロータ径が101mの3MW風車の場合、FIPの対象となる発電電力量は次のようになる。 
 

3 ×  6,600全負荷時間 +
π ×  1012

4
× 5.6 ×

MWh
m2 = 64,666 MWh 

 
全負荷時間(FLH)で表されるFIPの対象となる発電電力量は、 
 

64.666 MWh
3 MW

= 21.555 FLH 
 

 
年間平均発電電力量が全負荷時間3,000時間に相当する場合、この風車のFIP対象の全負

荷時間は21,555時間となる(FIP政策期間から7.2年の期間に相当する)。90 mのロータを備え

た2 MW風車は、FIP政策期間8年間に相当するFIP対象となる全負荷時間24,000時間を超え

ることになる(年間発電電力量の全負荷時間3,055 時間に基づく)。 
新規支援スキームの潜在的な影響を明らかにするために、ECNキャッシュフローモデルを

用いてLCOEを計算する。比較対象プロジェクトは次のとおりである。 
 

1. 2 MW発電機とロータ直径90 mのプロジェクト(2013年のデンマークの実際の

プロジェクトに基づき、2012年の実質価格に換算) 
2. 2012年のデンマークにおいて最も一般的なプロジェクト(本報告書の前節におい

て詳述) 
 
表1-8に、いずれかの支援政策体制に基づくプロジェクトの特性、キャッシュフローモデ

ルで使用されるインプット(他のパラメータはすべて変更しない)、プロジェクトの政策影

響と収入の結果に関する概要を示す。ただし、モデルでは市場投入価格の結果が省略され
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ており、2014年の支援政策改革で導入された価格上限の影響は考慮されていないことに留

意すべきである。 
新支援政策体制は、「発電機の小型化とロータの大型化」が実現されている2 MW風車

プロジェクトの方が3 MW風車プロジェクトよりも比較的良好な結果となっている(2 MW
風車プロジェクトでは収入減少し、3 MWでは増加する)。FIP政策支援期間は全負荷時間の

点で差があり、2 MW風車プロジェクトは、新補助金制度の下のFIP支援全負荷時間が比較

的大きいとみられるが、3 MW風車の場合は逆の状況になるとみられている。支援制度改

革の影響予測について、より一般的な結論や予測に到達するためには、さらなる分析が必

要となろう(またこの影響は、例えば土地の入手可能性、規制、現場条件など、デンマーク

の技術選択に影響を及ぼす他の要因を考慮して考慮されるべきである)。上記の分析は、他

の条件が同じであれば、2つの異なるプロジェクトに及ぼす潜在的な影響を示している。 
その他の開発(上記のキャッシュフロー分析に反映されていない)には、デンマークの風

力発電プロジェクトの資金調達条件の変更が含まれる。2008年から2012年の資金調達条件

はほとんど変更がないが、翌年の資本利益率や負債返済率(例えば、2014年に計画されたプ

ロジェクト)はそれぞれ名目レベル約9％、4％(2008年〜2012年の名目レベルは11％、5％)

と、低下の兆候がみられる。 
また、デンマーク法人税率は、2016年までに徐々に22％にまで引き下げられる予定であ

る。よって、2016年まで、年1パーセントずつ引き下げられる(2013年に25％、2014年に24％、

2015年に23％、2016年に22％)。 
最新のプロジェクト(特に2012年以降)では、既存の風車や不動産の購入が注目すべき新

規コストカテゴリ(本書に示すサンプルでは除外)として重要度が高まっている。 
 

表1-8 2つのプロジェクトの相対的競争力に及ぼす補助制度の影響比較 
 

 単位 2 MW風車プロジェクト 3 MW風車プロジェクト 

支援政策体制  2008–2012 2014以降 2008–2012 2014以降 

ロータ直径/ 
ハブ高さ m/m 90/80 90/80 101/90 101/90 

全負荷時間 時間 3,055 3,055 3,000 3,000 

投資コスト ユーロ/kW  
(ドル/kW) 

1,340  
(1,722) 

1,340  
(1,722) 

1,273  
(1,636) 

1,273  
(1,636) 

FIP政策期間 
全負荷時間 時間 22,000 24,413 22,000 21,555 

FIP政策期間 年 7.2 8.0 7.3 7.2 

均等化発電原価 ユーロ/MWh  
(ドル/MWh) 

46  
(59) 

46  
(59) 

45  
(58) 

45  
(58) 

政策影響 ユーロ/MWh  
(ドル/MWh) 

14  
(18) 

15  
(19) 

14  
(18) 

12  
(15) 

必要収入 ユーロ/MWh  
(ドル/MWh) 

32  
(42) 

31  
(40) 

31  
(40) 

33  
(43) 
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最後に、風力発電プロジェクトの加速償却制度は2013年になって良好に機能しなくなっ

てきた。新規則では、年率25％ではなく、最高15％の残存価値の減価償却が義務付けられ

ている。 
 

第1章の引用文献 
Danish Energy Agency. (2012). Energistyrelsen. Retrieved from Skrotningsordningen - udløb den 15. december 2011: 

http://www.ens.dk/undergrund-forsyning/vedvarende- 
energi/vindkraft-vindmoller/vindmoller-pa-land/skrotningsordningen 

Danish Energy Agency. (2013). Energy Statistics 2013. Danish Energy Agency. 
Danish Energy Agency. (2013). New Offshore Wind Tenders in Denmark. Copenhagen: Danish Energy Agency. 

Retrieved from http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/dokumenter/publikationer/downloads/new_offshore_ 
wind_tenders_in_denmark_final.pdf 

Danish Energy Agency. (2014, March ). Danish Energy Agency. Retrieved from Core Data Registry: 
http://www.ens.dk/info/tal-kort/statistik-noegletal/oversigt- energisektoren/stamdataregister-vindmoller 

Danish Energy Agency. (2014). Danmarks Energi- og Klimafremskrivning 2014. Copenhagen: Energistyrelsen. 
Retrieved from https://www.google.dk/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=1&cad=rja&uact= 
8&ved=0CCIQFjAA&url=http%3A%2F%2Fwww.ens.dk%2Fsites%2Fens.dk%2Ffiles% 
2Fdokumenter%2Fpublikationer%2Fdownloads%2Fdanmarks_energi_og_klimafremskri 
vning_2014.pdf&ei=Uji1VJePGMv_Ut7Jg 

Danish Energy Agency. (2014, May 5). Energistyrelsen. Retrieved from Onshore (Wind Power: 
http://www.ens.dk/en/supply/renewable-energy/wind-power/onshore-wind-power 

Danish Energy Agency. (2014). Energistyrelsen. Retrieved from Afregning og tilskud til vindmøller: 
http://www.ens.dk/undergrund-forsyning/el-naturgas-varmeforsyning/elforsyning/elproduktion/stotte-vedvarende-
energi-2 

Danish Energy Agency. (2014). Forudsætninger for samfundsøkonomiske analyser på energiområdet. Copenhagen: 
Energistyrelsen. Retrieved from 
http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/info/tal-kort/fremskrivninger-analyser-modeller/samfundsoekonomiske-bereg
nings-forudsaetninger/2014/braendselsprispublikation_2014_-_20141209_-_komprimeret.pdf 

Danish Energy Agency. (2014). FREMSKRIVNING AF PSO-UDGIFTER. Copenhagen: Energistyrelsen. Retrieved 
from http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/energistyrelsen/Nyheder/2014/pso- fremskrivning_2014_19052014.pdf 

Danish Energy Agency. (2015, February 25). Energistyrelsen. Retrieved from Procedures and permits for offshore 
wind parks: http://www.ens.dk/en/supply/renewable-energy/wind- 
power/offshore-wind-power/procedures-permits-offshore-wind-parks 

Danish Ministry of Finance. (2014). Appendix I: Overview of the Individual Inititatives in the Common Understanding 
between the Government and the Party of the Left. Copenhagen: Ministry of Finance. Retrieved July 2, 2014, from 
http://www.fm.dk/nyheder/pressemeddelelser/2014/06/mere-end-90-initiativer-skal- traekke-danmark-helt-fri-af- 
krisen/~/media/Files/Nyheder/Pressemeddelelser/2014/06/Bilag%201%20-%20Oversigt%20over%20de%20en
kelte%20initiativer%20i%20f%C3%A6lles%20forst%C3%A5 

Danish Wind turbine Owners' Association. (2012). Status for vindkraftudbygningen i Danmark. Aarhus: Danmarks 
Vindmølleforening. Retrieved from http://www.dkvind.dk/html/nogletal/pdf/statusnotat_0112.pdf 

Danish Wind turbine Owners' Association. (2014, March). Danmarks Vindmølleforening. Retrieved from Key indices 
March 2014 (Nøgletal marts 2014): http://dkvind.dk/html/nogletal/pdf/energiindhold/denne_maaned.pdf 

Dansk Energi. (2014). Elprisscenarier 2017-2035, Analyse nr. 16. Dansk Energi. Retrieved from 
https://www.google.dk/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=2&cad=rja&uact= 
8&ved=0CCsQFjAB&url=http%3A%2F%2Fwww.ienergi.dk%2FNyhed%2F2014%2F~%2Fmedia%2FDE_MJE
%2FAnalyser%2FAnalyse16-Elprisscenarier2017-2035.ashx&ei=UDm1VLi9McvraIXZgrgO&usg=AFQjCNEQa
0zQ-O 

Ea Energy Analyses. (2014). Installation cost update for 2013 based Local Residents' Purchase Right 
(Køberetsordning) data. 

Ea Energy Analyses. (2014). Vindintegration i Danmark. Danmarks Vindmølleforening. Retrieved from 
http://www.dkvind.dk/html/nyheder/2014/pdf/041114_rapport.pdf 

ECB. (2014, October 6). European Central Bank. Retrieved from Monetary Policy: 
https://www.ecb.europa.eu/mopo/html/index.en.html 

EMD. (2014, March 10). (A. Vitina, Interviewer) 
Energinet.dk. (2014 , May ). Energinet.dk. Retrieved from Wind turbine Project Overview database 

(Vindmølleprojektoversigt): http://www.energinet.dk/DA/El/Vindmoeller/De- 

http://www.ens.dk/undergrund-forsyning/vedvarende-
http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/dokumenter/publikationer/downloads/new_offshore_
http://www.ens.dk/info/tal-kort/statistik-noegletal/oversigt-
http://www.ens.dk/info/tal-kort/statistik-noegletal/oversigt-
http://www.google.dk/url?sa=t&amp;rct=j&amp;q&amp;esrc=s&amp;source=web&amp;cd=1&amp;cad=rja&amp;uact
http://www.google.dk/url?sa=t&amp;rct=j&amp;q&amp;esrc=s&amp;source=web&amp;cd=1&amp;cad=rja&amp;uact
http://www.ens.dk/en/supply/renewable-energy/wind-power/onshore-wind-power
http://www.ens.dk/undergrund-forsyning/el-naturgas-
http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/info/tal-kort/fremskrivninger-analyser-
http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/energistyrelsen/Nyheder/2014/pso-
http://www.ens.dk/en/supply/renewable-energy/wind-
http://www.fm.dk/nyheder/pressemeddelelser/2014/06/mere-end-90-initiativer-skal-
http://www.dkvind.dk/html/nogletal/pdf/statusnotat_0112.pdf
http://dkvind.dk/html/nogletal/pdf/energiindhold/denne_maaned.pdf
http://www.google.dk/url?sa=t&amp;rct=j&amp;q&amp;esrc=s&amp;source=web&amp;cd=2&amp;cad=rja&amp;uact
http://www.google.dk/url?sa=t&amp;rct=j&amp;q&amp;esrc=s&amp;source=web&amp;cd=2&amp;cad=rja&amp;uact
http://www.dkvind.dk/html/nyheder/2014/pdf/041114_rapport.pdf
http://www.ecb.europa.eu/mopo/html/index.en.html
http://www.energinet.dk/DA/El/Vindmoeller/De-


39  

fire-VE-ordninger/Sider/Vindmolleprojektoversigt.aspx?utm_source=Nyhedsbrev+-+De+Fire+Vindm%u00f8lleor
dninger&utm_campaign=6b49251f59- 
DFV_Nyhedsbrev_Ny_Vindmoelleprojektoversigt&utm_medium=email&utm_term=0_a 926 

Energinet.dk. (2014). Energinet.dk's analyseforudsætninger 2014-2035, opdatering september 2014. Fredericia: 
Energinet.dk. Retrieved from http://energinet.dk/SiteCollectionDocuments/Danske%20dokumenter/El/13-79887- 
18%20Energinet%20dk%27s%20analyseforuds%C3%A6tninger%202014- 
2035%2c%20opdatering%20september%202014.pdf 

Energinet.dk. (2015, February 25). Energinet.dk. Retrieved from Afregning: 
http://www.energinet.dk/DA/El/Vindmoeller/Afregning/Sider/Afregning.aspx 

Finansministeriet. (2013). Vækstplan DK Teknisk baggrundsrapport 2013. Copenhagen: Ministry of Finance of 
Denmark. Retrieved from http://www.fm.dk/publikationer/2013/vaekstplan-dk-staerke-virksomheder-flere- 
job/~/media/Publikationer/Imported/2013/V%C3%A6kstplan%20DK/V%C3%A6kstplan%20DK_teknisk%20bagg
rundsrapport.pdf 

Folketinget. (2012). Aftale mellem regeringen (Socialdemokraterne, Det Radikale Venstre, Socialistisk Folkeparti) og 
Venstre, Dansk Folkeparti, Enhedslisten og Det Konservative Folkeparti om den danske energipolitik 2012-2020. 
Copenhagen: Energistyrelsen. 

Retrieved from http://www.ens.dk/sites/ens.dk/files/politik/dansk-klima- 
energipolitik/politiske-aftaler-paa-energiomraadet/energiaftalen-22-marts- 
2012/Aftale_22-03-2012_FINAL_ren.doc.pdf 

Hedegaard, K. (2014). Ea Energy Analyses internal analysis. Copenhagen: Ea Energy Analyses. Jensen, S. I., & Olsen, 
L. M. (2013). Opsætning af nye vindmøller – erstatninger til naboer. En undersøgelse af Taksationsmyndighedens 
afgørelser. Aarhus: Aarhus Universitet. Retrieved from http://pure.au.dk/portal-asb- 
student/files/52882729/Ops_tning_af_nye_vindm_ller_erstatninger_til_naboer.pdf 

Knudsen, L. (2014, September 23). Head of Department, Ringkjøbing Landbobank A/S. (A. Vitina, Interviewer) 
Larsen, J. (2014). Regionale møder "Økonomi og teknik" efterår 2014. Danish Wind turbine Owners' Association 

(Danmarks Vindmølleforening). Retrieved from http://www.dkvind.dk/fakta/T2.pdf 
Ministry of Climate, Energy and Building. (2013). Energipolitisk redegørelse 2013. Copenhagen: Klima‐, energi‐ 

og bygningsministeriet. 
Nielsen et al. (2010). Economy of Wind turbines (Original title: Vindmøllers Økonomi).Copenhagen: EUDP. 
Nielsen, P. (2013). Danish Wind energy index ver.13 update. Aalborg: EMD International AS. Retrieved from 

http://www.vindstat.dk/PDF_sider/Windindex_DK_ver%2013_update.pdf 
Pöyry. (2010). Wind energy (and Electricity Prices - Exploring the ‘merit order effect’. European Wind energy 

Association. Retrieved from http://www.ewea.org/fileadmin/files/library/publications/reports/MeritOrder.pdf 
Saabye, N. (2003). Risikopræmie på aktier. Copenhagen: National Bank of Denmark. 
Schwabe, P., Lensink, S., & Hand, M. (2011). IEA Wind Task26: Multi-national Case Study of the Financial Cost of 

Wind energy). Golden: National Renewable Energy Laboratory. 
Serrano-González, J., & Lacal-Arántegui, R. (2015). The regulatory framework for wind energy in EU Member States. 

Part 1 of the study on the social and economic value of wind energy - WindValueEU. Luxembourg: Publications 
Office of the European Union. 

Skatteministeriet. (2014, September 9). Retsinformation. Retrieved from Bekendtgørelse af lov om skattemæssige 
afskrivninger (afskrivningsloven): https://www.retsinformation.dk/Forms/R0710.aspx?id=164300#P5 

 
附録1-A デンマークのサンプルサイズとプロジェクトデータ 

 
本別紙には、本章で説明する風力発電プロジェクトの特性を示す統計が含まれている。

表1-9に、この後の表に盛り込まれるデータのサンプルサイズを示す。表の値は、風力発電

プロジェクトの当該年の設備容量の割合に対応し、データベースに掲載されている。例え

ば、風車のハブ高さの100％を入力すると、対応する表に示された統計値とハブ高さの数値

が、該当年に設置された風車の100％となることを意味する。 
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表1-9 デンマークの定義とサンプルサイズ 

国名：デンマーク 
実用規模の風力発電の定義 

すべての陸上風力発電プロジェクトはサイズで1MW以上(可能な箇所では0.5MW
以上)。プロジェクト内の全ての風車も1MW以上(可能な箇所では0.5MW以上)。 
 

年次データ集計 
データ集約は行われていない。 

備考 
運転維持費：箱ひげ図のデータが不十分。 
資金調達コスト：箱ひげ図のデータが不十分。 

サンプル(風車設備容量1MW以上) 設備容量(MW) 
 2008 2009 2010 2011 2012 

年間設置基数―陸上、実用規模のみ      
風力発電追加総計 61 99 157 188 171 

サンプルサイズ―陸上、実用規模のみ      
風力発電プロジェクトの規模 61 111 144 190 168 
風車公称定格容量 61 99 157 188 171 
風車ロータ直径 61 99 157 188 171 
風車ハブ高さ 61 99 157 188 171 
風車比出力 61 99 157 188 171 
風車IECクラス 61 79 146 180 136 
年平均風速 61 99 157 188 171 
全負荷時間 (2012年の発電) 61 79 157 188 171 
投資コスト na na na na 127 
運転維持費      
資金調達コスト      
      

サンプルサイズ(％)、陸上、実用規模のみ      
風力発電プロジェクトの規模 100% 112% 92% 101% 98% 
風車公称定格容量 100% 100% 100% 100% 100% 
風車ロータ直径 100% 100% 100% 100% 100% 
風車ハブ高さ 100% 100% 100% 100% 100% 
風車出力 100% 100% 100% 100% 100% 
風車IECクラス(既知) 100% 80% 93% 96% 80% 
年平均風速 100% 100% 100% 100% 100% 
全負荷時間 (2012/2013年の発電) 100% 100% 100% 100% 100% 
投資コスト na na na na 74% 
運転維持費 0% 0% 0% 0% 0% 
資金調達コスト 0% 0% 0% 0% 0% 
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表1-10 風力発電プロジェクトの統計 

風力発電プロジェクト規模(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

プロジェクト総数  28 46 51 69 54 

中央値  4.6 9.1 11.2 11.8 12.0 

25パーセンタイル  4.0 7.7 9.2 9.2 9.2 

75パーセンタイル  8.2 11.7 15.0 15.8 14.3 

最小値  2.0 3.0 2.0 4.0 3.6 

最大値  23.0 29.9 24.0 34.1 18.5 

平均値  7.6 11.1 12.0 13.6 12.0 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車 
出典：デンマーク環境省自然庁による提供データ 

 
 

表1-11 風車公称容量定格の統計 

風車公称定格容量 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

#プロジェクト総数  28 40 55 71 55 

中央値  2.3 2.3 3 3 3 

25パーセンタイル  2 2.3 2.3 2.2 3 

75パーセンタイル  2.3 2.5 3 3.1 3.1 

最小値  2 1.8 2 2 3 

最大値  2.3 3.6 3.6 3.6 6 

平均値  2.2 2.5 2.9 2.6 3.1 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車 
 
 

表1-12 風車ロータ直径の統計 

風車ロータ直径 (m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

プロジェクト総数  28 40 55 71 55 

中央値  92 93 92 93 101 

25パーセンタイル  80 90 90 85 101 

75パーセンタイル  92 93 93 112 112 

最小値  80 80 80 80 90 

最大値  93 107 120 120 154 

平均値  87.5 93.1 95.6 96.9 105.0 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車 
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表1-13 風車ハブ高さの統計 

風車ハブ高さ(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

プロジェクト総数  28 40 55 71 55 

中央値  80 80 80 80 89.5 

25パーセンタイル  75.25 80 80 73.5 80 

75パーセンタイル  80 80 80 88 94 

最小値  60 60 59.9 60 79.5 

最大値  80 98.5 94 100 120 

平均値  76.2 80.0 81.7 79.2 87.5 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車 
 
 

表1-14 風車比出力の統計 

風車比出力(W/m2) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

プロジェクト総数  28 40 55 71 55 

中央値  346 339 398 339 374 

25パーセンタイル  346 339 342 312 312 

75パーセンタイル  398 380 472 398 374 

最小値  339 283 312 229 280 

最大値  398 472 472 472 472 

平均値  365 361 401 363 365 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車 
 
 

表1-15 風車IECクラスの統計 

風車IECクラス-平均クラス(設備容量率) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

クラスI  100% 73% 84% 56% 46% 

クラスII  0% 7% 9% 40% 34% 

不明  0% 20% 7% 4% 20% 

平均 (既知のIECクラス)  1.0 1.1 1.1 1.4 1.4 

総風車基数  28 40 55 71 55 

総風車基数(既知のIECクラス)  28 34 52 67 45 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車。「平均」クラスは、平均IECクラスの傾向を示すために定

義される。 
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表1-16 平均年間風速の統計 

平均年間風速@ 100m 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

プロジェクト総数  28 40 55 71 55 

中央値  7.77 8.18 7.84 7.53 7.29 

25パーセンタイル  7.60 7.27 7.40 7.29 7.20 

75パーセンタイル  8.07 8.23 8.32 8.34 7.91 

最小値  7.05 6.88 6.57 7.00 6.90 

最大値  9.50 9.24 8.81 9.58 10.19 

平均値  8.04 7.94 7.92 7.89 7.57 

注記：既知の設備容量1 MW以上のすべての風車。風速地域をおよそ1 km2のセグメントで分割(EMD作成、

デンマーク自然庁提供データに基づく)。Stamdataregisterのデータに基づく各風車の座標に一致する風速セグ

メント。風速データは各セグメント高さ70mと100mで利用可能。 
 
 

表1-17 設備利用率と2013年の全負荷時の統計 

2013年の全負荷時間、通常風力年 (設備利用率÷8784に相当) 
プロジェクト運開年 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

中央値 - 3,004 3,121 3,125 3,222 3,061 

25パーセンタイル - 2,869 2,845 2,628 2,286 2,613 

75パーセンタイル - 3,170 3,569 3,444 3,714 3,336 

最小値 - 2,656 2,349 1,590 2,017 1,873 

最大値 - 3,627 4,139 4,056 5,044 3,866 

発電電力量加重平均値 - 3,068 3,228 3,173 3,339 3,043 

       
2013年の設備利用率、通常風力年 (全負荷時間÷8784に相当) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

中央値 0.0% 34.2% 35.5% 35.6% 36.7% 34.9% 

25パーセンタイル 0.0% 32.7% 32.4% 29.9% 26.0% 29.7% 

75パーセンタイル 0.0% 36.1% 40.6% 39.2% 42.3% 38.0% 

最小値 0.0% 30.2% 26.7% 18.1% 23.0% 21.3% 

最大値 0.0% 41.3% 47.1% 46.2% 57.4% 44.0% 

発電電力量加重平均値 0.0% 34.9% 36.7% 36.1% 38.0% 34.6% 
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表1-18 投資コストの統計 

風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ユーロ/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値  1448.40 1371.06 1467.38 1307.97 1278.64 
25パーセンタイル  1385.99 1252.00 1317.39 1135.04 1074.79 
75パーセンタイル  1571.51 1655.12 1529.85 1403.47 1402.97 
最小値  1158.71 1151.31 969.42 1068.01 919.938 
最大値  1913.69 1819.26 1628.26 1474.25 1505.11 
設備容量加重平均値  1474.99    1273.05 

 
風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ドル/kW) 

 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値  1860.99 1761.62 1885.39 1680.56 1642.88 
25パーセンタイル  1780.80 1608.64 1692.67 1458.38 1380.96 
75パーセンタイル  2019.17 2126.60 1965.65 1803.27 1802.63 
最小値  1488.79 1479.28 1245.57 1372.24 1182.00 
最大値  2458.83 2337.50 2092.09 1894.21 1933.87 
設備容量加重平均値  1895.16    1635.70 
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第2章  ドイツにおける風力発電開発 
 
著者：Silke Lüers (Deutsche WindGuard), Anna-Kathrin Wallasch (Deutsche WindGuard)、

Volker Berkhout (Fraunhofer IWES) 
本章は以下から引用されたものである。Lüers, S.; Wallasch, A.; and V. Berkhout (2015). 

“Wind Energy Development in Germany,” Chapter 2. Hand, M. M., ed., IEA Wind Task 26 - Wind 
Technology, Cost, and Performance Trends in Denmark, Germany, Ireland, Norway, the European 
Union, and the United States: 2007–2012. NREL/TP-6A20-64332. Golden, CO: National 
Renewable Energy Laboratory. pp. 48-74. 

 
国内の風力発電容量、発電電力量、目標値 

 
以下、ドイツの風力発電開発と目標について解説する。 図2-1は、陸上/洋上風力発電所

の累積設置数および年間設置数、短/長期目標の年間予測を示している原注28。 
ドイツでの風力発電は、「電力販売法 (Stromeinspeisungsgesetz)」が成立した1990年代初

期に始まり、これによって再生可能エネルギーの発電と供給の支援が開始され、「再生可

能エネルギー法(EEG: Erneuerbare Energien Gesetz)」によって継続された。それ以降、35 GW
の陸上風力発電設備がドイツ全土に設置されている。年間設備容量は、1999年から15年間

で1.4 GWから4.8 GWまで増加した。ドイツ再生可能エネルギー法の発効後、陸上風力の設

備容量は3.2 GWまで急増し(詳細は下記)、年間設備容量は2002年から2010年にかけて1.4 
GWに減少した。2010年、設置台数は再び増加を始めた。2014年に4.8 GWの容量が追加さ

れた。今後数年間、政府は正味発電設備増強目標(増設分から撤去分の設備容量を差し引い

たもの)を2.5 GWと定義した。2016年末までは、予想される入札システム(2017年以降)の

影響により、設置基数は増加するとみられる。 
試験サイトのalpha ventusにおいて、2010年にドイツ初の洋上風力発電所が運転を開始し

た。2014年末には、8つのプロジェクトが系統連系され、発電開始した。さらに複数のプロ

ジェクトが建設中である。2014年末までに、1.0 GWの洋上風力発電設備が建設され、運転

開始した。洋上風力発電の設備容量総計は、2014年に建設予定の風力発電設備容量を考慮

すると、2015年には約3 GWに増加する見込みである。ドイツ連邦政府の洋上風力発電開発

目標は、2014年の10 GWから2020年には6.5GWに、2030年までに25 GWから15 GWに引き

下げられた。 
風力発電の発電電力量は、2008年の40.6 TWhから2012年の50.7 TWhに増加した。2012年

の風力発電は、ドイツの発電電力量の8.4％を占めている。2012年の発電電力量における再

生可能エネルギーの占める比率は、約23.6％であった。 
 

 
  

 
原注28 予測は政府目標から導いたものである。特に、長期的投資目標は、経時変化する可能性がある。 
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図2-1 ドイツの累積および新規風力発電設備容量 
 

表2-1 ドイツの累積および新規設備容量 

 
 

収入と政策に対するインセンティブ 
 
1991年、ドイツ初の風力発電固定価格買取制度 (FIT)原注 29の規則が「電力販売法 

(Stromeinspeisungsgesetz)」によって制定された。2000年、同法律に代わり、「再生可能エ

ネルギー法 (EEG: Erneuerbare Energien Gesetz))が制定された。以来、EEGはドイツにおけ

る主要な再生可能エネルギー制度となった。最新の改正案(2014年EEG)は、2014年8月1日
に施行された。法律の概要は以下の通りである。 対象期間(2007〜2012年)に関連する現行

法、旧法の重要な側面についても記載されている(EEG 2004, EEG 2009, EEG 2012)。 
EEGは、陸上および洋上風力発電を含むあらゆる種類の再生可能エネルギーの支援を規

定している。陸上風力発電の条件は、以下のように規定されている。 
EEGは、基本調達価格および高い初期調達価格の2つの異なる固定価格(FIT)を定義する。

EEGに支援される風力発電プロジェクトは、少なくとも5年間、より高い初期調達価格を受

け取る。初期料金の請求期間は、風力発電所サイト特性に応じて、最大20年まで延長する

ことができる。この請求期間は、設置風車毎に、5年間の運転後、「標準発電電力量モデル」

に基づいて計算された発電電力量に応じて計算される。 
標準発電電力量は、風車タイプ別に定義されており、地上30 mの高さにおける平均風速

5.5 m/s、対数則的な風況、粗度長0.1 m、レイリー分布を標準サイトとしたときの各風車タ

イプの発電電力量となっている。標準サイト特性が100％と定義されている。 

 
原注29 この値は法律で定められているため、本章では2012年のFITを提示しない。 

風力発電プロジェクト設備容量と目標値(GW)  予測値 

  1999 
以前 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2020 2030 

累積 陸上 4.4 6.1 8.8 12.0 14.6 16.6 18.4 20.6 22.2 23.8 25.6 27.0 28.9 31.0 33.7 38.1 38.7 51.2 76.2 
累積 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.1 0.2 0.3 0.5 1.0 2.4 6.5 15.0 
新規 陸上 4.4 1.7 2.7 3.2 2.6 2.0 1.8 2.2 1.7 1.7 1.9 1.4 1.9 2.3 3.0 4.8 2.5 2.5 2.5 
新規 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.1 0.1 0.1 0.2 0.5    
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実際の風車の発電電力量を該当の風車タイプの標準発電電力量と比較し、実際の風力発

電所の特性を(標準サイト特性の比率で)計算する。極めて高いサイト特性のサイトに建て

られた風車の場合、初期調達価格の5年間、基本調達価格の15年間を超えて買取はされない。

低い特性のサイトに建てられた風車は、最長20年間、初期調達価格の請求期間を延長する

ことができる。ドイツ国内の設置風車の大半、特に陸上風車では、初期料金が20年近く認

められているが、これは極めて良好な風力発電サイトが稀であるためである。この制度は、

沿岸部だけでなくドイツ全土に風車が設置できるように設けられた。 
 

EEG 2004 
 
2004年8月1日に、旧法律(EEG2000)に代わってEEG2004が制定された。法律の一般的な

ベースラインは変わらなかった。EEG2004では基本料金は55ユーロ/MWhに引き下げられ、

初期料金は87ユーロ/MWhに設定された両価格は、年率にして2％低下した。すなわち、2005
年の設置風車は、2006年の設置風車と比較して価格が2％高くなっている。設備更新プロ

ジェクトでは、旧風車を刷新するインセンティブとして、追加料金(サイト特性に応じて)

を支払うことにより、初期料金の期間が延長された。 
 

EEG 2009 
 
2009年1月1日に、EEG2004に代わってEEG2009が制定された。EEG2009の基本料金は50.2

ユーロ/ MWh、初期料金は92ユーロ/ MWhに設定された。両価格は、年1％の割合で減少し

た。風力発電プロジェクトでは固定価格買取制度に加えて、特定の要件を満たしていれば、

送電料金に加え報奨金を受け取ることができる。EEG2004の設備更新によるインセンティ

ブに代わって、設備更新による報奨金システムが導入された。風車サイトまたは付近(地域

または行政区域)の旧風車に代わって新規風車が導入された場合、2009年は合計5ユーロ/ 
MWhの設備更新の報奨金が支払われた。風車が低電圧のライド・スルー機能をグリッドに

提供する能力を有していた場合、アンシラリーサービスによる報奨金(2009年には5ユーロ/ 
MWh)が支払われた。2010年7月以降に設置された風車の場合、アンシラリーサービス要件

の履行は必須であるが、引き続き報奨金を受け取る。この2つの報奨金は、当初FIT期間(5
年から20年)支払われる。 

 
EEG 2012 

 
EEG 2012は、2012年1月1日に発効した。EEG 2012の基本料金は48.7ユーロ/ MWhとなり、

初期料金は2012年には89.3ユーロ/ MWhと設定された。価格は年率にして1.5％の割合で引

き下げられた。設備更新およびアンシラリーサービスの報奨金は継続され、2012年には設

備更新に5ユーロ/MWh、アンシラリーサービスに4.8ユーロ/MWhに設定され、初期FIT期間

中に支払われた。 
EEG 2012の重要な変更の1つは、市場プレミアム(FIP)制度の導入である。風力発電事業

者は、当該制度に自主的に参加し、電力をTSOにでなく直接市場に販売することができる。

直接市場販売の場合、発電事業者は通常の固定価格によらず、固定価格 (に加え、特定の

風車に適用される報奨金)と平均電力市場価格との差額の支払いを、FIPとして受け取る。

更に、発電事業者がその制度で受ける追加の報奨金により、インセンティブが設定されて

いる。この運用報奨金は市場コストを増加させることになり、2012年には12ユーロ/MWh 
に達したが、2013年には6.5～7.5ユーロ/MWh に減少した。 
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EEG 2014 
 
2014年8月1日に発効したEEG 2014には、複数の大きな変更点があった。直接販売は必須

となった。また、2017年までに導入される欧州委員会(EC2014)の「環境保護とエネルギー

2014～2020」の国家支援ガイドラインで要求されているように、報奨金の支払いは廃止さ

れ、入札モデルへの体系的な変更が行われた。これは2017年までに導入される予定である。 
直接販売への移行は、今後、発電事業者が固定FITを受け取らないことを意味する。平均

的な風力発電の市場価格と、価格に上乗せした発電プレミアム(FIP)として、FITとの差額

を受け取る代わりに、卸市場で当該電力料金を受領した(差額は風車ごとに個別に計算され

る)。 
EEG 2014の新基本料金は49.5 ユーロ/ MWhで、初期料金は2014年に89ユーロ/ MWhに設定

された。逓減率には柔軟性があり、新規の正味年間発電電力量に依存する。逓減日前(2016
年1月1日から毎年、1月1日、4月1日、7月1日、10月1日)に年間目標2,500 MW(±100 MW)以
上の容量が追加された場合、逓減率は増加する。新たな設備容量が極めて低い(1,800MW未

満)場合、逓減率はマイナスとなるため、料金の引き上げにつながる。これにより、四半期

ごとに–0.4％～1.2％の減少率が得られる。 
EEG2014では、設備更新報奨金とアンシラリーサービス報奨金が撤回された。EEG 2014

によると、(他の再生可能エネルギーの中で)風力発電の入札モデルは2017年に導入される

予定であるため、次のエネルギー法の改正は2016年末に予定されている。 
 

KfWローン 
 
ドイツの風力発電開発に対する間接的なインセンティブは、「Kredystaltfür Wiederaufbau 

(KfW)」ローンである。ドイツでは、KfWは再生可能エネルギープロジェクトの資金調達

など、特定の目的のための特別条件付ローンを提供している。ドイツの陸上風力発電プロ

ジェクトの多くは、プロジェクトファイナンスによって資金調達され、資金調達の一環と

してKfWローンを利用している。 
 

2007年以降の風力発電プロジェクトの動向 
 
本節では、典型的なドイツ風力発電プロジェクトの特徴、プロジェクトのパフォーマン

ス、プロジェクト費用について説明する。2007年から2012年の開発に焦点を当てるが、2013
年および2014年のデータがある場合はこれを盛り込み、最新の見通しを提供する。 
ドイツに設置される風車は、2007年以降大幅に増加している。この増加はロータ直径、

ハブ高さ、容量定格に影響を及ぼしている。新規設備の主要な風車サイズは、2 MWから3 
MWに増加した。 
ドイツでは低風地域の多くで風力発電所が開発されており、弱風条件で比出力が低い新

規風車モデルが開発され、市場に導入されている。これらの風車は、ロータ直径、ハブ高

さ、比較的小型の発電機が特徴である。したがって、開発業者に提供される風車モデルの

範囲は、強風サイトから低風サイトまで、各サイトの特性に応じて多様化している。 
分析に使用されるデータは、主にドイツの風力事業者のデータベース(DBD: Betreiber 

Datenbasis)とDeutsche WindGuard(DWG)の統計データ(DWG 2012ff)から取得した。BDBは、

ドイツの風力発電プロジェクトの風車設置のマスターデータや、小形風車の発電電力量

データを提供している。DWGの風力発電開発統計データは2012年以降に収集され、風車設

置データおよび構成データを提供している。IEC(国際電気技術委員会)クラスの設備の分
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析などの風車マスターデータはフラウンホーファーIWES研究所のものを利用した。風車の

IEC分類は、一部、風車設計の年平均風速に応じる。これらのデータは、2012年以降の風

車の構成を示すために使用した。 
ドイツの製造業者、プロジェクト開発業者、運用事業者による実際の風力発電プロジェ

クト費用に関するデータ調査はDWGによって実施された(DWG 2009、DWG 2009、DWG 
2013)。これらのデータは、CAPEXおよびOPEX分析に使用される。 
データは商用規模のプロジェクトに限定される。つまり、ドイツの設備については、す

べてのデータ分析に公称容量500 kW以上の風車が含まれる。 
   

プロジェクトの特徴 
 
風力発電プロジェクトは多くの異なるパラメータで表示される。ドイツの風力発電プロ

ジェクトにおけるプロジェクト規模、風車設備容量、ロータ直径、ハブ高さ、比出力、IEC
クラスの設置風車については、次の節で概要を説明する。可能な場合は、2007年から2014
年に設置された陸上風車の平均値、最小値、25パーセンタイル値、中央値、75パーセンタ

イル値および最大プロジェクトの特徴について、図示する。 
ドイツは比較的人口密度の高い国であるため、風力発電プロジェクトの規模は比較的小

さい。詳細な数値を、文献や業界の情報ソースから見つけることは難しい。風力発電プロ

ジェクトでは、新設プラントと、単数または複数の風車が追加または交換される既存プラ

ントが含まれる。定量的で信頼できる分析を実施するには、十分なデータが入手されてい

ない。 
ドイツの風力発電所の規模は主に、風力発電所の利用可能な地域に依存しており、これ

は連邦州の地域および土地利用計画によって規定されている。利用可能な地域を限定する

要因は主に、住宅地への距離である。サイト内での良好な風況が必要であるが、中部およ

び南部のドイツの地形は他地域より複雑であり、大型で、良質な風力発電所を実現するこ

とをさらに難しくしている。 
DWGの分析によると、ドイツの平均的な風力発電所は風車3基で構成されている。2013

年には風車の約14％が建設され、2014年上半期には単体風車建設プロジェクトによって設

置されている(プロジェクト関係者が複数いるため、旧風車を既存プラントに追加した分や、

大規模プロジェクトを小規模に分割した分も含まれる)。設置された風車の45％は2〜5基の

プロジェクトであり、25％は6〜10基のプロジェクトである。10基以上の風車で構成される

プラントには、風車のわずか16％しか設置されていない原注30。 
図2-2に示すように、2007年から2014年の間の公称容量が増加傾向にある。箱ひげ図は、

中央値(水平線)、平均値(ダイヤモンド)、25〜75パーセンタイル(箱)、最小値および最大

値(ひげ)など、特定の年度に商用運転を達成したプロジェクトまたは風車を表すために使

用される。2007年から2009年の間に、2.0 MWクラスの風車がドイツ市場(市場シェア50％
以上)を占めていたが、2.3 MW風車の重要性は2010年から2012年にかけて高まった。2012
年に設置されたタービンの平均公称容量は2.4 MWであった。2012年以降、3 MW風車の設

置がより一般的になり、旧式の2.0 MW風車が劣後した。 
風車の平均設備容量は、2007年から2012年にかけて1.9 MWから2.4 MWへと、26％増加

した。2014年の平均設備容量は2.7 MWであった。こうした動きは、技術革新や大型風車の

市場参入によるものである。風力発電の利用可能な場所が限定されているドイツでは、大

 
原注30 DWG提供による2013年および2014年上半期の統計データの分析。 
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型風車が風力発電容量の効率的な展開に寄与している。ドイツの風力発電所の開発業者お

よび運営業者は、計画期間を考慮し、新規風車モデルが利用可能になった後、比較的迅速

に新規風車クラスの利用へと移行した。 
ドイツの最小規模、実用規模の陸上風車は600 kWのままであったが、ドイツに設置され

た最大規模の風車は6 MW、2010年のロータ直径は12 6m、7.5 MWに増加した。2 MW以下

の風車は、2014年の設置風車のわずか8％を占めるのみであった。2014年に設置されるター

ビンの最大シェア(59％)は、公称容量が2 MWを超え、32％は3 MW以上4 MW以下の範囲に

ある。2014年に4 MWを超える風車のシェアはわずか1％であった。 
2007年から2014年までのロータ直径は、図2-3に示すように増加傾向を示している。2007

年から2009年にかけては顕著な変化は見られず、ロータ直径が明らかに増加したのはそれ

から数年後であった。平均ロータ直径は、2007年の77.5 mから2012年には88 mに増加し、

2014年には99 mに大幅に増加した。これは、2007年から2014年まで、平均ロータ面積の60％
以上の増加に相当する。最小値および最大値は、風車の設備容量の最小型および最大型に

相当する。 
ロータは、ドイツのサイト仕様に合わせて特別に調整されている。2007年から2012年に

かけて風資源が良好な沿岸地域では、ロータ直径70 mから90 mが一般的である。2013年に

設置された、低風力サイトに最適化された風車で、ロータサイズの大幅な増加が生じた。3 
MWモデルでは、ロータ直径100 m以上の大型ロータが導入されている。ロータ直径が大き

く、設備容量の低い風車が、特に中部ドイツの低風力発電所向けに市場参入した。こうし

た傾向のモデルはロータ直径が115 mを超え、2011年から普及している。さまざまな風況に

対応できるようになるほど、風力発電サイトの利用率が向上する。 
 

 

図2-2 2007年～2014年の風車公称定格容量の推移 
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図2-3 2007年～2014年の風車ロータ直径の推移 
 
図2-4に示すように、予想通り、2007年から2014年にハブ高さが増加する傾向が認められ

た。2007年の平均ハブ高さは91 mであったが、2012年に111 m、2014年に116 mに増加した。

2014年は、ハブ高さのわずかな減少がみとめられる。ドイツ北部のシュレースヴィヒ=ホ
ルシュタイン州で風力発電の開発が進み、ドイツの全域に対してハブ高さがはるかに低い

風車が多く設置されたためである。ドイツで最も高いトラス式タワーは2006年に建設され、

その高さは160 mに達っした。特定タイプの風車は、多くのサイト要件に適合するよう、異

なるハブ高さで構成される。2013年の一般的な構成では、沿海部で100 m未満、内陸部で120 
m以上の鉄塔を使用している。稼働中の最も高いタワーは高さ138 mから149 mであり、鋼

鉄とコンクリートの混合型である。 
ハブ高さに関しては、ドイツの風力発電施設には2つのカテゴリーが存在する。風資源が

豊富で低粗度の沿岸地域では、ドイツ内陸部にある森林地帯の低山地に比較して、タワー

が小さい。ドイツ内陸部の複雑な地形のサイトで高風速を利用するために、2007年から2014
年にかけて風車のハブ高さは増加した。複雑な地形では、ハブ高さが増加するとロータレ

ベルでの風速が大幅に増加するため、ロータ直径の増加、風車の大型化などの一般的な傾

向が加わった。 
ドイツに設置される風車のハブ高さは、主に承認条件に依存する。そうした条件は、地

域計画で決定されることが多い。規制当局や地域社会は、最近の風力発電計画を策定する

ため、高度制限を緩和している。現在は、高さ計150mから200mの風車が承認されることが

多い。 2014年には、いわゆる「土地利用条項 (Länderöffnungsklausel)」が導入された。こ

の新法により、ドイツの州は、風車から住宅用建物までの距離に関し、独自のルールを設

定することが可能となった。これはまた、風車高さの規制強化につながると考えられる。 
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図2-4 2007年～2014年の風車ハブ高さの推移 

 
2007年から2014年にかけてドイツに設置された風車の比出力は、図2-5に示すように、比

出力が小さくなる傾向にある。2007年から2011年にかけて中央値や平均値は変動し、75パー

センタイルは2007年から2011年にかけて減少した。2011年から2014年にかけては、25パー

センタイルだけでなく、平均値や中央値が減少し始めた。2011年の最小値は、ドイツ国内

の低風速サイトのニーズに風車構成を適合させたため、著しく低下した。 
 

 

図2-5 2007年～2014年の風車の比出力の推移 

 
風車構成を通常の3 MWクラス(大容量および高ロータ直径)に本格的に引き上げると、
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比出力の数値が若干低下する。こうした風車は、高風速用および中風速用(沿岸および低地)

である。ドイツの低風速域の傾向は異なっている。ここでは、ロータ直径が大きく(110 m
超)、比較的低容量(2.5MW)の風車が使用される。これらの風車は、低風速(内陸部)であっ

ても高効率であるのが特徴である。強風域にあっては、最大値は600 W/m2を若干上回る、

高い受風面積当たりの設備容量によって決定される。ドイツに設置されている最も低比出

力風車は225 W/m2未満であり、特殊な低風車である。 
図2-6に、2007年から2014年上半期に設置されたIECクラスの風車を示す。風車のIEC分類

は、一部、風車設計の年平均風速によって特定される。一般に、クラスI風車は、クラスIII 
風車よりも高い年平均風速に設計されている。IEC風車クラスI/IIおよびII/IIIは、ハブ高さ

に応じて、異なる風クラスで使用される風車モデルに適用される。 
 

 

図2-6 2007年～2014年前半にドイツに設置されたIECクラス別風車の割合 

 
ドイツに設置されるIEC風車クラスは、クラスI〜IIが大勢を占めていたが、主としてク

ラスIIへと変更された。IECクラスI/IIおよびIECクラスII/III風車のシェアは大きいが、これ

は多くの風車のハブ高さが多種多様であるためである。当該風車は、設置されるタワーが

低いほど、認定される風クラスが大きくなる場合が多い。 
ドイツに設置される風車は、平均して、IEC風クラスIIの認定を受けている。これは主と

して、一般的に設置された風車モデルの認証変更による。IECクラスI〜II認定の旧型モデ

ルに代わって、IECクラスII認定の新モデルが(ハブ高さに応じて)導入されている。ドイツ

市場向けの主な3 MWモデルは、クラスIIおよびIII向けである。 したがって、今後3〜5年、

同じような状況でその割合が推移するとみられる。 
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2012年と2013年のクラスI〜II風車のシェアは、海岸から5 km以内の沿岸部に設置されて

いる風車基数の約20％に相当する。クラスII以上の風車は、ドイツの低山岳地域でのサイ

ト数の増加を示しており、2009年以降も増加の勢いである。 
 

プロジェクトのパフォーマンス 
 
ドイツに設置された風車のプロジェクトのパフォーマンスを評価するために、さまざま

な指数を調査する。 ドイツの風力発電プロジェクトでは年平均風速データが幅広く入手で

きないため原注31、全負荷時間と、サイト特性を示すドイツ特有の指数に焦点を当てる。2012
年の発電電力量に基づく風力発電所の全負荷時間は、2007年から2011年の間に建設された

プロジェクトパフォーマンスの指数となる。サイト特性は、ドイツのFIT制度の尺度であり、

一定の風条件を有する基準サイトにおいて、同じ高さの風車の総発電電力量試算と比較し、

5年間の発電電力量に基づきサイト特性を評価する。次の考察では、両指数、全負荷時間、

サイト特性を分析する。 
ドイツの風力設備の全負荷時間の分析については、2007年から2012年に設置された風車

の発電電力量の良いデータソースがなく、サンプルサイズが非常に小さいことが問題であ

る。これにより、歪みが生じる場合がある。 発電電力量データは、正規分布化せず、2012
年から抽出した。サイトの条件はドイツ全土で大きく異なるため、正規分布ではサイト別

の風力発電指数が必要となるが、この分析で詳細には利用することはできない。 2012年は、

完全な月毎の記録のある風車のみを分析対象とした。 
代表的な全負荷時間と設備利用率の推移を図2-7に示す。設備利用率は、発電所がフル稼

働する特定の時間枠の割合を示すため、年間の全負荷時間から導くことができる。 
 

図2-7 2007年～2011年に導入されたプロジェクトの全負荷時間/設備利用率 
注：2012年を基準とする。 

 
 

原注31 ドイツの風力発電指数の計算(BDBやIWRなど)。IWR発表によると、2012年の風力発電の発電電力量は、過去10
年間と比較して、沿岸域で94.2％、内陸部で99.6％であった(IWR 2013)。 
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2008年から2010年にかけての設置期間では、全負荷時間がわずかに増加し、その結果、

風車の高さが高くなることにより、設備利用率が増加した。内陸部の全負荷時間/設備利用

率は、一般に沿岸部よりも低い。2012年度の実績によると、2007年から2012年までの全負

荷時間は平均で約1,860〜2,130時間となっている。これは、設備利用率の21％から24％に相

当する。こうした条件下で風力発電プロジェクトを実現するには、平均全負荷時間/設備利

用率を最適化した風車の技術が必要であることが、ここでも示される。2011年に設置され

た風車の減少は、運転保守の負担の増加と、運転の初年度の試験によるものとみられる。

この数字は、サンプルサイズが小さいことにより、統計的な影響を受けている可能性があ

る。 
サイト特性は、ドイツのFITシステムのパフォーマンス指数よりよく示している。風力発

電の初回調達期間は、サイト特性に応じて異なる。弱風サイトでは、初回調達から利益を

受ける期間が長くなる。発電所特性は、当初5年間の風力発電の発電電力量と、基準サイト

における同一風車の、一定の風況における一般的な発電電力量とを比較し、算定する原注32。

この数値は、利用可能な風車モデル、ハブ高さ、発電電力量データから求められる。 
図2-8では、全負荷時間分析と同一のデータが使用されている。データは風力発電指数に

よる調整を行わず、平均的な年の標準的発電電力量と比較されている。 
 

 

図2-8 2007年〜2011年に導入されたプロジェクトのサイト特性 
注：2012年を基準とする 

 
2007年から2011年に建設されたプロジェクトの平均的な風力発電サイト特性は、70%か

ら80%の間で評価する。これは、基準地点(地上30 mの高さにおける平均年風速5.5 m/s、対

数風況、粗度長0.1 m、レイリー分布)における典型的な風車サイトの70％〜80%を意味す

る。風力発電プロジェクトの多くは、サイト特性60〜90％で実現されており、比較的、低

風速のサイトで多く使用されていることがわかる。 
サンプルサイズが小さいため、明確な傾向は特定できず、時間の有意な変化は認められ

 
原注32 FGWによる。 
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ない。2007年には、ドイツの風力発電開発も、既に内陸部の低速域にまで達していた。つ

まり、サイトの地域的分布は、ここで検討する時間枠内で変化しなかったことを意味する。 
 

投資コスト 
 
図2-9は、ドイツの風力発電プロジェクトの平均投資コストを示す。異なる風車構成の平

均コストはカラーのひし形で示し、枠型のひし形は、年間設備容量と各風車の平均コスト

から算出した平均値を示す原注33(公称容量、ハブ高さ、設置年によって異なる)。 
風力発電プロジェクトの投資コストには、風車本体のほか、系統連系接続によるエネル

ギー生産型の風車を実現するための追加コストが含まれる。風車コストは、ロータ、ナセ

ル、タワーに加えて、風車の輸送と設置を含み、投資コストの約70~75％(風車構成に依存

する)を占める。2008年、2010年、2012年のドイツの風車は、ドイツの一般的な風車構成(2
〜3MW)とハブ高さ100〜120mであり、平均風車コストはそれぞれ、約1,260ユーロ/kW、 
1,130ユーロ/kW、1,150ユーロ/kWである原注34。 

 

 

図2-9 2008年～2012年に導入されたプロジェクトの投資コスト 
 
キロワット当たりのコストは2008年から2010年にかけて10％減少したが、2010年から

2012年にかけて再び2％増加した。最近の、あまり好ましくない開発は、受風面積の平方メー

トル当たりのコストを検討することによって適格化される。ドイツでは、風力発電の開発

に比較的低風速域の利用が増加し、これらの気象条件に最適化された風車型が開発されて

いる。特に、ロータの直径は近年大きく増加している。したがって、2008年から2012年に

かけて減少したドイツの風力発電コストを評価するためには、受風面積の平方メートル当

たりのコストがより重要な指標となる。ハブ高さが100〜120 mの2〜3 MWの風車は、2008
年に約470ユーロ/m2、2012年に平均約390ユーロ/m2のコストを要する。ハブ高さ100 m以下

 
原注33 DWG 2008, DWG 2011およびDWG 2013の調査データに基づく。 
原注34 本章および次章のすべてのユーロの値は2012年までインフレ調整されている。 
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の風車についても同様の調査が実施され、ハブ高さに応じてコストが増加する。 
投資コストの25％から30％は追加コストである。2008年には約320ユーロ/kW、2010年に

は380ユーロ/kW、2012年には平均370ユーロ/kWとなる。基礎コスト、系統連系コスト、イ

ンフラ整備コスト、計画コスト、その他のコストで構成される。 
平均して、追加コストの25％は計画コストである。ドイツの陸上風力発電プロジェクト

の一般的な計画期間は約3〜5年である。計画コストには、建築許可や各種専門家報告書の

作成が含まれる。追加コストの20％は、構内配線および系統連系に必要である。ドイツで

は、系統連系点への接続は風力発電開発業者によって賄われる。系統連系点は、系統連系

に最も近いか、経済的に最も合理的なアクセス点である。系統本体に必要とされる増強は、

TSOが費用負担し、データには含まれない。追加コストの18％は基礎に、11％はインフラ

整備に使用される。他の追加費用のうち最後の26％はプロジェクト特有のものであり、た

とえば、プロジェクトサイトの環境を損なわないよう適当な代替手段として補償地を確保

するなどの、さまざまな費用が含まれる。結論として、プロジェクト特有の要因が多いた

め、追加コストはプロジェクトごとに幅が広いことに留意されたい。 
 

運転維持費 
 
図2-10の運転維持費は、風車耐用年数の当初10年間、次の10年間の平均値で表す原注35。

運転後数年経過した風車の保守と修理が増加するため、運転維持費は運転後、2回目の10
年間で高くなる。 

 

 

図2-10 2008〜2012年に導入されたプロジェクトの初年度における運転維持費 
 

運転維持費には、保守・修理、土地賃貸借、技術および行政管理、保険、偶発損失準備

金、修理引当金、その他の運転維持費が含まれる。2008年には57.6ユーロ/kW、2010年には

 
原注35 DWG 2008, DWG 2011, DWG 2013の調査データとして、風車稼動時間の当初10年間、次の10年間の運用コストに

関する、プロジェクト事業者の見積に基づいている。 
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57.2ユーロ/kW、2012年には55.9ユーロ/kWになる。運転維持費は、保守および修理コスト

が占める割合が最も多い。運転10年間に応じて、運転維持費の平均44〜55％は、一般に風

車製造業者が提供する保守契約のために支払われる。2012年の調査結果によると、ほとん

どのプロジェクト事業者は完全な保守契約(59件のプロジェクトの98％)を締結している。

運転維持費の19〜22％を占める土地賃貸借費は、割合の高い費目である。技術・商業行政

は、運営維持費の13〜17％を占めている。偶発損失準備金、修理引当金、その他の費用は、

それぞれ3％から8％の割合となっている。 
 

資金調達コスト 
 
ドイツの陸上風力発電プロジェクトの多くは、プロジェクトへの資金調達によって賄わ

れている。資金調達コストは、負債資本比率のほか、収益率、金利からなる。ドイツでは、

EEGの最初のリリースで、風力発電プロジェクトの開発リスクが比較的低くなり、資本比

率は2008年には30％、2012年には22％と低下した。負債比率の平均は、2008年の典型的な

風力発電プロジェクトでは約70％、2012年プロジェクトでは約78％である。負債比率のさ

らなる増加は、金融危機の影響と主要金利の低下に関連している。ドイツの風力発電プロ

ジェクトは比較的安全な、貸借可能な投資であった。 
2012年の収益率は8.75％～11.0％の間と見ることができる。2007年の負債利率は約5.5％

であったが、プロジェクト事業者によると、平均で約3.8％にまで低下した。銀行およびKfW
融資の金利の推移(再生可能エネルギープロジェクトの特別条件貸付)から、これらの数値

が確認される。平均的な風力発電融資条件を表2-2に示す。 
 

表2-2 ドイツにおける一般的な風力発電の資金調達条件 
 

  2008 2012 
沿岸部 

2012 
内陸部 

資本利益率 % 9.5 9.75 9.0 
負債利益率 % 5.5 3.6 3.6 
自己資本割合 % 30 22 22 
負債割合 % 70 78 78 
ローン期間 年 13 16 16 
法人税率 % 29.8 29.6 29.6 
為替レート 米ドル/ユーロ 1.39 1.28 1.28 
WACC (税引き後、名目) % 5.6 4.1 4.0 

 
負債比率の高さは、EEG規則による低リスクによるもので、データ不足により政策イン

センティブとして考慮されない。EEG規則なくして負債資本比率がどのように均衡するか

についての推定はなされていない。 
収入は、風車から系統連系までの電気エネルギーの供給と、風車設置年における関連料

金から発生したものである。2007年に設置された風車に関する初期料金は81.9ユーロ/MWh、
基本料金は51.8ユーロ/MWhであった。2012年に設置された風車の初期料金は89.3ユーロ/ 
MWh、アンシラリーサービス報奨金は4.8ユーロ/MWh、基本料金は48.7ユーロ/MWhであっ

た。2007年と比較して、基本料金は減少したが、初期報奨金は増加した。初期料金の請求

期間は、サイト特性に依存する(低風地域では初期料金の請求期間が長くなる)ため、料金
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の延長は、ドイツに多い内陸部の低風地域に有利になる。EEGの詳細は、収入と政策に対

するインセンティブの節に記載する。 
 

2008年から2012年のドイツにおける風力発電コスト 
 
各技術および枠組みにおける耐用年数における発電コストを表すために、LCOEを用い

る。この場合、2008年および2012年のドイツの風力発電プロジェクトのLCOEがキャッシュ

フローモデルにより算定される原注36。本研究を他国と比較検討できるよう、ECNモデルを

用いた。以前ドイ異ツにおいて類似の(同一ではない)分析を実施しており(DWG 2008, 
DWG 2011, DWG 2013)、類似した(同一ではない)入力パラメータを使用し、正味現在価値

をベースとしたモデルを適用して、若干なる結果を得ている。 
 

2008年および2012年の代表的な風力発電プロジェクト 
 
2008年のドイツの風力発電プロジェクトを反映させるため、比較的良好な平均的な風力

発電所が選定された3737。分析対象とした風力発電プロジェクトのサイト特性原注38は、標準

発電電力量の90％である。ドイツのサイト特性は多種多様であり、2012年にはその中から

(ローワーザクセン州とシュレスヴィヒ=ホルシュタイン州の沿岸部から、中・南部の内陸

部に及ぶ森林の低風地帯に至る)2つのサイトが選択された。前者のサイトはサイト特性

100％の沿岸部である。これより良質なサイトを利用することは可能であるが、非常に稀で

ある。後者のサイトは平均的な内陸部であり、サイト特性は70％である。こうしたサイト

はドイツ全土に存在し、他国と比較してドイツの風力発電事業者が対応しなければならな

い特別な低風条件となっている。前述のように、ドイツの収入インセンティブシステムは

これを考慮し、低風速サイトにも高収入を提供し、内陸における風力発電開発を可能にし

ている。このアプローチの目的は、ドイツの北部地域における風力発電開発の集中を緩和

することである。 
対象モデルのプロジェクトは、2012年の技術とコストの状況を反映している。2012年以

降の技術動向を分析すると、ロータの直径が大きく、比出力が低い高性能タービンが開発

されていることがわかる。このプロジェクトの特徴の変化は、類似の風力発電所における

風車効率の向上をもたらした。最適化された風車は全負荷時間の増加、エネルギー出力の

安定化を実現する。これは、風力発電プロジェクトに対するコスト削減効果がある。ター

ビンの大型化(ハブ高さおよびロータ直径)によって、より高価になることが予想されるた

め、コスト面では逆の効果が生じる可能性がある。2014年のコストデータがないため、2014
年の一般的なプロジェクトのLCOE分析は本報告書には盛り込まれていない。 
モデルの入力の前提条件 以下に、LCOE分析で使用されるモデリングの仮定原注39を示す。

プロジェクトの機能については、表2-3を参照のこと。表2-4に政策を提示する。 
 

  

 
原注36 LCOE計算におけるキャッシュフローモデルは、IEA Wind Task26(国際エネルギー機関風力施行協定第26部会)で

の使用のため、ECNによって策定された(Schwabe et al., 2011)。 
原注37 IEA 2011のシナリオ(Schwabe et al., 2011) 
原注38 EEGで定義されるサイト特性(第2章「収入と政策に対するインセンティブの策定」を参照)。 
原注39 すべての入力パラメータは2012年ユーロ表示。 
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表2-3 ドイツの風力発電プロジェクトの特徴 

 単位 2008 2012 
沿岸部 

2012 
内陸部 

風車サイズ MW 2 2.5 2.5 
風車基数 N 5 4 3 
ロータ直径/ハブ高さ m/m 75/100 90/110 100/130 
サイト特性 m/s 90% 100% 70% 
全負荷時間 時間 2,260 2,880 2,220 
耐用年数 年 20 20 20 
投資コスト ユーロ2012/kW 1,440 1,590 1,780 
固定運転維持費 ユーロ2012/kW 48.7   
平均運転維持費変数 ユーロセント2012/kWh  2.5 2.5 
撤去コスト ユーロセント2012/kWh 1.6   
WACC (税引き後、名目) % 5.6 4.1 4.0 
法人税率 % 29.8 29.6 29.6 

 
 

表2-4 ドイツの風力発電政策と収入インセンティブ 

 単位 2008 2012 
沿岸部 

2012 
内陸部 

電力市場価格 ユーロ2012/MWh - - - 
平均FIT収入 ユーロ2012/MWh 82 81 89 
FIT政策期間 年 20 20 20 
税引前の前払い、補助金(税ベース) %  - - 
発電電力量ベースの税引き前控除 ユーロ/kWh  - - 
発電電力量ベースの税引前控除の政策期間 年  - - 
減価償却期間 年 16 16 16 
無効電力報奨金 ユーロ2012/kWh - - - 
アンシラリーサービス報奨金 (LVRT含む) ユーロ2012/MWh - 3.9 4.8 
市場証明書 ユーロ2012/kWh - - - 
 
 
2012年末時点での風力発電の約80％は直接販売によるものであるが、分析上の理由およ

びデータの可用性のため、EEG 2012からFITモデルの適用(非直接販売)が想定されている原

注40。収入、FIP、運用報奨金の合計は若干異なる場合があるが、これはケースバイケース

であり、風力発電所事業者が保有する直接販売契約による。 
2012年の平均FITには、アンシラリーサービスに関する要件の履行が義務づけられている

ため、アンシラリーサービス報奨金が盛り込まれている。 
 

  

 
原注40 IWES 2013 
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LCOE、政策インセンティブ、必要報酬額 
 
上記で定義した入力パラメータにキャッシュフローモデルを適用することにより、各サ

イトおよび各年のLCOEが算定される原注41。LCOEは、表2-5および図2-11の値の偏差を示す

ことによって、政策の値と比較される。LCOEは、EEG収入と直接比較される。LCOE、EEG
収入(FIT +報奨金)、これらの値の偏差を、3つのモデルケースについて表2-5に示す。 

赤い棒グラフは、エネルギーの均等化されたコストとEEG収入との間の偏差を示す。偏

差のあるプロジェクトには財務ギャップがあり、モデルケースと比較して、投資収益率を

低く抑えて行われる。EEG収入がモデルケースの均等化されたエネルギーコストよりも高

い場合、財務ギャップは存在しない。図では、負の偏差を示している。これは、投資収益

率がモデルケースの仮定値よりも高いことを意味する。すべての予測は平均値に基づくも

のであり、結果も平均値を反映している。 
 

表2-5 風力発電所LCOEのまとめ(政策および収入要素) 
 

  単位 2008 2012 
沿岸部 

2012 
内陸部 

均等化発電原価 ユーロセント2012/kWh 89 75 97 
EEG収入 ユーロセントt2012/kWh 83 90 94 
偏差 ユーロセント2012/kWh 6 -15 3 

 
 
2008年の一般的なプロジェクトの均等化発電原価は、プロジェクト事業者のサイトへの

期待投資収益を引き下げなければ、資金調達できなかった。しかし、2012年には状況が変

わっていた。良好な沿岸地域の平均的なプロジェクトでは、コスト削減により余剰が得ら

れた。低風条件の内陸部の風車でも、LCOEとEEG収入との間にわずかな偏差しかない経済

効率が得られた。 
FIT(+報奨金)の増加だけでなく、2012年の経済的実現性が好調であった主な原因は、風

車の稼働率の上昇と資金調達コストの削減であった。負債割合が高く、負債利益率が極め

て低いことにより、WACCは比較的低くなった。EEGの支援率はEEG修正版で定められ、

これは試運転日に基づき、特定の風力発電プロジェクトに適用される。修正ペースは一定

ではないが、資金調達状況やインフレ率の上昇に応じて行われる。 
予想されるように、風況が良好なサイトは、低風力サイトよりも収益性が高い。EEGの

設計(標準サイトモデルによる低風力サイトの追加支援)は、ドイツ内陸部における風力発

電開発の実現を目指している。それでも、EEGは、経済効率的な風力発電開発のため、高

風域サイトで意図的に高い収益性を提供している。 
 

 
原注41 附録1の方法論との比較 



62  

 
 

図2-11 ドイツにおける風力発電収入と政策インセンティブ 

(2008年に一般的なサイトにて；2012年に沿岸および内陸風力発電所にて) 
 

ドイツにおける風力発電プロジェクト (2008年～2014年) のまとめ 
 
2008年から2014年にかけての風力発電の動向が明らかになった。風車設備容量、ロータ

直径、ハブ高さは、2008年から2014年にかけて増加した。風車の効率性は向上し、アンシ

ラリーサービスが提供されている。稼働率が高く、資金調達コストが低いなどの理由によ

り、投資コストが増加してもLCOEは増加しなかった。 
LCOEは、風車が位置するサイト特性に大きく依存する。 高い設備利用率が達成されれ

ば、LCOEを大きく低下させることができる。ドイツにおける風力発電プロジェクトの平

均LCOEは、同国全土の風力発電開発に大きく依存する。 
EIC収入(FIT +報奨金)は、アンシラリーサービスに対して風車容量の要件が高まったこ

とから、2008年から2012年にかけて増加した。高FITおよび資金調達コストの削減により、

2012年の風力発電プロジェクト(特に風力発電プロジェクトのサイト特性が80％～130％の

中、上の風力発電所)の収益性が向上した。 
再生可能エネルギー法(EEG)で定義されているFITは、利率の推移などに拘束されない。

よって、法律を定期的に改訂する必要がある。EEGの最近の改訂によって、FIPの価値が影

響を受けただけでなく(FITはもはや新規風力発電プロジェクトでは使用できない)、サイト

を差別化するインセンティブ方式の実施にも変更が生じた。新規の設計は、より現実的な

方法でコスト構造を反映し、内陸部を支援し、最適化技術を考慮し、良好な沿岸風力発電

所における良好な収益性の実現を目指している。 
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別紙2-A ドイツのサンプルサイズとプロジェクトデータ 
 
本別紙には、本章で説明する風力発電プロジェクトの特性を示す統計が含まれている。

表2-6に、この後の各表に盛り込まれるデータのサンプルサイズを示す。表の値は、風力発

電プロジェクトの年間設備容量、年間設備容量の割合に対応し、データベースに掲載され

ている。たとえば、風車のハブ高さを100％と入力すると、ハブ高さに対応する表および統

計が、該当年に設置された風車の100％となることを意味する。 
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表2-6 ドイツの定義とサンプルサイズ 

 国名：ドイツ  

 
 

 
 

 
 

サンプル 設備容量 (MW) 
2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 

年間設備 - 陸上、実用規模のみ         
風力の増加合計 1,667 1,652 1,856 1,433 1,942 2,324 2,998 4,750 

サンプルサイズ - 陸上、実用規模のみ         
風力発電プロジェクトの規模 - - - - - - - - 
風車公称定格容量 1,654 1,549 1,806 1,414 1,925 2,324 2,998 4,750 
風車ロータ直径 1,654 1,549 1,806 1,414 1,925 2,324 2,998 4,750 
風車ハブ高さ 1,654 1,549 1,806 1,411 1,925 2,324 2,998 4,750 
風車比出力 1,654 1,549 1,654 1,654 1,654 1,654 1,654 1,654 
風車IECクラス 861 803 919 709 865 934 1,127 478 
年平均風速 na na na na na na na na 
サイト特性 403 338 302 143 123 na na na 
全負荷時間(2012年の発電) 455 342 312 150 131 na na na 
投資コスト na 調査ベース na 調査ベース na 調査ベース na na 
運転維持費 na 調査ベース na 調査ベース na 調査ベース na na 
資金調達コスト na na na na na na na na 

サンプルサイズ(％)- 陸上、実用規模のみ         
風力発電プロジェクトの規模 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 
風車公称定格容量 99% 94% 97% 99% 99% 100% 100% 100% 
風車ロータ直径 99% 94% 97% 99% 99% 100% 100% 100% 
風車ハブ高さ 99% 94% 97% 98% 99% 100% 100% 100% 
風車比出力 99% 100% 89% 115% 85% 71% 55% 35% 
風車IECクラス 52% 49% 50% 49% 45% 40% 38% 10% 
年平均風速 na na na na na na na na 
サイト特性 24% 20% 16% 10% 6% na na na 
全負荷時間 (2012/2013年) 27% 21% 17% 10% 7% na na na 
投資コスト na 調査ベース na 調査ベース na 調査ベース na na 
運転維持費 na 調査ベース na 調査ベース na 調査ベース na na 
資金調達コスト na na na na na na na na 

 
  

実用規模の風力発電の定義 
すべての陸上風力発電プロジェクトのサイズは500kW以上である。 プロジェクト内のすべての風車も500 kW以上となる。 

年次データ集計 
DWG風力発電コストは、調査結果に基づいて分析される。(DWG 2008年、2011年、2013年） 

その他の注 
サンプルサイズは、分析に使用されるデータベースのわずかな差異により、100％を超える場合が

ある。 追加分の合計はDWG統計に基づく。 風力発電プロジェクトサイズ、年平均風速、コスト：
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表2-7 風車公称定格容量の統計 

風車公称定格容量(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 
総風車基数 873.0 805.0 922.0 709.0 866.0 978.0 1154.0 1766.0 
中央値 2.0 2.0 2.0 2.0 2.3 2.3 2.4 2.5 
25パーセンタイル 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0 2.3 2.3 
75パーセンタイル 2.0 2.0 2.0 2.3 2.3 2.3 3.1 3.1 
最小値  0.6 0.8 0.6 0.8 0.6 0.8 0.8 0.8 
最大値  6.0 6.0 6.0 7.6 7.6 7.6 7.6 7.6 
平均値  1.9 1.9 2.0 2.0 2.2 2.4 2.6 2.7 
総容量 [MW] 1653.6 1548.7 1806.2 1413.6 1924.7 2323.8 2998.4 4750.3 

注記：設備容量0.5 MW以上のすべての風車、Betreiberdatenbasis(BDB)およびDeutsche WindGuard 
Statistics [DWG]のデータ 

 

表2-8 風車ロータ直径の統計 

風車のロータ直径(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 
総風車基数 873.0 805.0 922.0 709.0 866.0 978.0 1154.0 1766.0 
中央値 80.0 82.0 82.0 82.0 82.0 82.0 101.0 101.0 
25パーセンタイル 71.0 71.0 71.0 77.0 82.0 82.0 82.0 82.0 
75パーセンタイル 90.0 90.0 90.0 90.0 90.0 92.5 112.0 112.0 
最小値  44.0 48.0 44.0 48.0 44.0 48.0 48.0 48.0 
最大値  126.0 126.0 126.0 126.0 126.0 126.0 126.0 154.0 
平均値 77.5 79.1 78.6 79.9 83.5 87.9 94.9 99.3 
総容量 [MW] 1653.6 1548.7 1806.2 1413.6 1924.7 2323.8 2998.4 4750.3 

注記：設備容量0.5 MW以上のすべての風車、Betreiberdatenbasis(BDB)およびDeutsche WindGuard 
Statistics [DWG]のデータ 

 

表2-9 風車のハブ高さの統計 

風車ハブ高さ(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 
総風車基数 873.0 805.0 922.0 707.0 866.0 978.0 1154.0 1766.0 
中央値 98.0 100.0 100.0 105.0 105.0 108.0 125.0 123.0 
25パーセンタイル 74.0 76.0 73.0 78.0 85.0 98.0 99.0 94.0 
75パーセンタイル 105.0 105.0 108.0 108.0 128.0 138.0 138.0 139.0 
最小値  49.0 50.0 50.0 50.0 56.0 58.6 50.0 50.0 
最大値  138.0 141.0 141.0 140.0 141.0 145.0 149.0 149.0 
平均値 91.0 93.6 95.3 99.0 105.7 110.8 117.0 115.6 
総容量 [MW] 1653.6 1548.7 1806.2 1410.6 1924.7 2323.8 2998.4 4750.3 

注記：設備容量0.5 MW以上のすべての風車、Betreiberdatenbasis(BDB)およびDeutsche WindGuard 
Statistics [DWG]のデータ 
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表2-10 風車比出力の統計 
 

風車別の比出力(W/m2) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 
総風車基数 873.0 805.0 922.0 709.0 866.0 978.0 1154.0 1766.0 
中央値 378.7 378.7 378.7 378.7 435.5 400.2 380.7 335.0 
25パーセンタイル 318.3 314.4 322.1 322.1 314.4 314.4 308.4 304.5 
75パーセンタイル 505.2 481.2 442.1 435.5 435.5 435.5 435.5 400.2 
最小値  284.0 297.6 297.6 284.0 224.0 224.0 191.1 203.4 
最大値  609.0 580.9 580.9 607.9 607.9 607.9 607.9 609.0 
平均値 404.0 396.1 406.4 393.5 410.3 394.8 376.0 361.2 
総容量 [MW] 1653.6 1548.7 1806.2 1413.6 1924.7 2324.4 2998.4 4750.3 

注記：設備容量0.5 MW以上のすべての風車、Betreiberdatenbasis(BDB)およびDeutsche WindGuard 
Statistics [DWG]のデータ 

 
表2-11 風車IECクラスの統計 

風車の平均IECクラス 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014前半 
クラス I 8% 8% 6% 7% 6% 2% 3% 1% 
クラス I/II 37% 28% 26% 17% 20% 17% 17% 18% 
クラス II 20% 23% 38% 47% 45% 47% 40% 46% 
クラス II/III 24% 33% 19% 16% 23% 28% 26% 29% 
クラス III 11% 9% 11% 13% 6% 5% 13% 6% 
平均クラス 2.0 2.0 2.0 2.1 2.0 2.1 2.1 2.1 
総風車基数 1640 1546 1804 1414 1924 2237 2935 1239 
総容量 [MW] 861 803 919 709 865 934 1127 478 

注記：IECクラスが知られており、設備容量1MW以上のすべての風車および0.5MW以上のすべて

のプロジェクト。2つのクラスにまたがる風車は「クラス II / III」などと識別され、「平均」ク

ラスは平均的なIECクラスの傾向を示す目的でここで定義している(例：クラスII / IIIの風車は平

均 2.5クラス)。 
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表2-12 2012年の全負荷時間/設備利用率 

2012年の全負荷時間 (設備利用率相当/8784) 
プロジェクト運開年 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

       
中央値 1,874 1,765 1,951 2,081 1,904  
25パーセンタイル 1,636 1,513 1,711 1,853 1,669  
75パーセンタイル 2,224 2,105 2,171 2,399 2,135  
最小値  1,171 988 1,043 1,423 1,159  
最大値  3,724 2,812 3,497 3,132 3,030  
設備容量加重平均  1,991 1,857 2,019 2,133 1,955  
総風車基数 225 174 162 77 61  
総容量 [MW] 455 342 312 150 131  
       
       
2012年設備利用率 (全負荷時間相当/8784) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 21.3% 20.1% 22.2% 23.7% 21.7% 0.0% 
25パーセンタイル 18.6% 17.2% 19.5% 21.1% 19.0% 0.0% 
75パーセンタイル 25.3% 24.0% 24.7% 27.3% 24.3% 0.0% 
最小値  13.3% 11.2% 11.9% 16.2% 13.2% 0.0% 
最大値  42.4% 32.0% 39.8% 35.7% 34.5% 0.0% 
発電電力量加重平均  22.7% 21.1% 23.0% 24.3% 22.3% 0.0% 

 
表2-13 サイト特性の統計 

サイト特性      
 2007 2008 2009 2010 2011 
総風車基数 205 172 159 74 58 
中央値 69% 67% 66% 76% 72% 
25パーセンタイル 62% 58% 60% 65% 61% 
75パーセンタイル 76% 77% 79% 81% 87% 
最小値  43% 36% 42% 50% 48% 
最大値  133% 126% 107% 101% 122% 
発電電力量加重平均  76% 73% 73% 75% 80% 
設備容量加重平均 72% 70% 71% 73% 77% 
平均値 72% 69% 70% 73% 75% 
総容量 [MW] 403 338 302 143 123 
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表2-14 投資コストの統計 

風力発電プロジェクト投資コスト(2012年 ユーロ/kW) 
 2008 2010 2012 
設備容量による加重平均 1,477 1,450 1,564 
2 MW未満 かつ ハブ高さ100 m未満 1,427 1,546 1,461 
2MW未満 かつ ハブ高さ100 m以上120 m未満 1,540  1,574 
2〜3 MW かつ ハブ高さ100 m未満 1,373 1,333 1,395 
2〜3 MW かつ ハブ高さ100 m以上120 m未満 1,581 1,510 1,520 
2〜3 MW かつ ハブ高さ120 m以上   1,743 
    
    
風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ドル/kW)  
 2008 2010 2012 
設備容量による加重平均 1,898 1,863 2,010 
2 MW未満 かつ ハブ高さ100 m未満 1,833 1,987 1,877 
2MW未満 かつ ハブ高さ100 m以上120 m未満 1,979 ––– 2,022 
2〜3 MW かつ ハブ高さ100 m未満 1,764 1,713 1,792 
2〜3 MW かつ ハブ高さ100 m以上120 m未満 2,032 1,940 1,954 
2〜3 MW かつ ハブ高さ120 m以上 ––– ––– 2,239 

 
表2-15 運転維持費統計 

運転維持費 (2012年 ユーロ/kW/年) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
当初10年  51  48  53 
次の10年  64  66  59 
平均  58  57  56 
       
運転維持費(2012年 ドル/kW/年) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
当初10年  66  66  68 
次の10年  82  82  76 
平均  74  73  72 
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第3章  アイルランドにおける風力発電開発 
 
著者：Aidan Duffy(ダブリン工科大学、ダブリンエネルギー研究所)、Brendan Cleary(ダ

ブリン工科大学、ダブリンエネルギー研究所) 
 
本章は以下から引用されたものである。Duffy, A., Cleary, B. (2015). “Wind energy 

Development in the Ireland,” Chapter 3. Hand, M. M., ed., IEA Wind Task 26 - Wind technology, 
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国内の風力発電容量、発電電力量、目標値 

 
欧州連合(EU)再生可能エネルギー指令2009/28/ECは、2020年までにアイルランド共和国

が再生可能エネルギー源からの最終消費量合計の16％を達成するという目標を定めている。

また、電気(40％)、輸送(10％)、熱(12％)の再生可能エネルギー寄与分につき、それぞれ目

標値が設定されている[1],[2]。アイルランド共和国に存在する重要な風資源と技術の成熟

度を全国的に勘案すると、電気目標値の大部分(約37％)は、陸上風力発電で達成される。

アイルランド共和国の電気の21％、輸送の4.9％、熱の5.7％は、現在、再生可能資源から製

造され、2020年の目標値の半分ほどのところにある[3]。2013年、アイルランド共和国は、

電力需要の約18％を風力によって作り出し、設備容量は1,999 MWであった[3]。2020年には、

政策目標を達成するために、陸上風力発電容量3,575 MWが計画されており、そのためには

2014〜2020年の期間に1,601 MWを追加する必要がある(図3-1および表3-1参照)[4]。 
2000年以降の年間風力発電設備容量を表3-2に示す。風力発電の設備容量は、2000年から

2005年の間に114 MWから506 MWへと、ほぼ4倍に増加した。これには、2003年の最初の

洋上風力発電所(設備容量25 MW)が含まれる。 
しかし、設備容量の伸び率は、さまざまな政策や市場の理由によって、2000年から2014

年の期間に変動した。2006年から2014年の間に、全国の風力容量は688 MWから2,165 MW
へと、およそ3倍に増加し、平均成長率は185 MW/年となった。2006〜2010年の設備容量は、

2010年の1350 MWという政策目標値によって増加した。2007年までに新規設備容量64 MW
となる施設が建設されたが、2008年と2009年にはそれぞれ200 MW、300 MW以上と、大幅

に高い導入率が達成された。風力発電の高い導入目標値の一方、アイルランドの電力供給

網が比較的隔離されていることを考慮すると、出力抑制の水準と市場での扱いに対する不

確実性は、2010年以降の投資にとって大きな障害となった。風力発電の出力抑制の取り扱

い関する計画が提案・確定され、これにより特に2012年の投資が減少した。2014年末のア

イルランドの風力発電の総設備容量は2,165 MW(陸上2,140 MW、洋上25 MW)であった。 
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図3-1 アイルランド共和国の累積およゔぃ新設風力設備容量 

 
表3-1 アイルランド共和国の累積および新設設備容量 

風力発電プロジェクト設備容量と目標値 (MW) 推定値 

  1999
以前 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2015 2020 

累積 陸上 67 114 120 130 181 323 481 663 727 934 1,240 1,371 1,575 1,685 1,974 2,665 3,475 

累積 洋上 0 0 0 0 25 25 25 25 25 25 25 25 25 25 25 25 25 

新設 陸上  47 6 10 50 143 158 181 64 207 306 132 203 110 289 346 162 

新設 洋上  0 0 0 25 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

 
収入と政策に対するインセンティブ 

 
風力発電業界では、過去25年間でさまざまなインセンティブが用いられている。しかし、

現在の再生可能エネルギーの固定価格買取制度(REFIT)は8年間にわたり実施されており、

比較的安定した投資環境を提供している。 
1980年代後半から、当時の電力独占企業である電力供給委員会(ESB)に、再生可能エネル

ギーを購入する義務が課された。これにより、政府は効果的に固定価格買取制度を進める

に至った。1995年には、旧スキームに代わって、政府初の再生可能エネルギーの固定価格

買取制度が導入された。代替エネルギー要件(AER)またはAER Iとして知られているこの

オークション方式は、15年間の固定価格電力購入契約(PPA)を割り当てるために用いられる

競争入札プロセスである[5]。風力発電を対象としたAERプログラムは、1996年から2004年
の間に合計4回実施された。1996年、AER Iは総設備容量30 MWの契約を承認した。AER III
は1999年に風力発電プロジェクトとして合計90 MWの契約を承認した。また、2002年2月
には、風力発電容量の合計353 MWを認可するAER Vが発表された。2003年7月、334MWの

風力発電プロジェクト契約が締結された、最終ラウンドAER VIの結果が発表された。2004
年12月、AER VIに基づく風力発電プロジェクトの追加容量235 MWが支持され、この追加

容量の支持がEUの国家援助承認を受けて発表された。AERによる競争入札の最終ラウンド

は2005年に行われた。1,042 MWの陸上風力設備容量のAER契約が割り当てられたが、わず

か532 MWしか建設されなかった[6]。そのため、同スキームは予定された政策目標を達成
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できず、これに代わって2006年にREFITスキームが導入された。 
REFITスキームは、2段階で実施された[7]。REFIT 1契約は2006年から2010年の間に提供

され、適格プロジェクトは2015年末までに実施される。代替REFIT 2スキームは、適格プロ

ジェクトの活性化を目指し、2012年3月から申請開始され、2017年末が期限とされた。

REFIT1とREFIT2に定義される支払いは同一のものであるが、PPAの取引相手に発生する市

場報酬に関しては、REFIT2で変更されている。風力発電のREFITスキームは、欧州委員会

(EC)から国家支援として認定され、公共サービス義務(PSO: Public Service Obligation)がすべ

ての電力消費者に課されている。2012/2013年度に計上されたPSO総額は131百万ユーロで

あった。泥炭(ピート)による火力発電、電力の安定供給に関する技術、再生可能エネルギー

発電がそれぞれPSOの39％、19％、42％を占めている[8]。 
REFITの支払いは、3つで構成されている。第1は、強制的な単一電力市場(SEM: Single 

Electricity Market)プールで得られる電力の市場価格とは無関係であり、SEMにおいて風力

発電の短期的な変動性を管理し、それに予想されるコストを賄うため、供給者に対する調

整金(BP：Balancing Payment)を認めている[10]。REFIT 1により、PPAの下で風車から購入

したすべてのMWhについて、供給者はREFIT 1参照価格の15％に相当する調整金を自動的

に受ける権利を有する。REFIT 2の下で、調整金は9.90ユーロ/MWhに固定され、インフレ

の影響を受けない。第2は、REFIT 参照価格であり、2013年の5 MW 前後の風力発電プロ

ジェクトで、それぞれ69.24ユーロ/MWh、71.66ユーロ/MWhに相当する[7]。第3は、大規模

な風力以外のすべての再生可能エネルギーの参照価格のほか、他の発電方式による高額な

発電コストを補うために供給者に支払われる電源別調整費である。大規模風力発電とは、

設備容量が5 MWを超える風力発電プロジェクトを指す。 
発電方式 r を用いて発電設備を有するPPA契約 i を締結した供給者に支払われる

REFITは、以下のように定義される[6]。 

𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑖𝑖𝑟𝑟 = (𝐵𝐵𝐵𝐵 + 𝑅𝑅𝑇𝑇𝑟𝑟 + 𝑀𝑀𝑅𝑅)𝑛𝑛𝑖𝑖𝑟𝑟    (1) 

ここで、BP、MEおよびTDは、下記の式(2)〜(5)に記載される。𝑛𝑛𝑖𝑖𝑟𝑟は、ある年にPPA契約 
I のもとで発電される電力量であり、rは発電方式の指標である。 

𝐵𝐵𝐵𝐵 = 0.15𝑥𝑥𝐵𝐵𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅1     (2) 

REFIT 2のBPは9.90/MWhに固定され、REFIT 1のBPは以下のように定義される。市場平

衡金(ME: Market Equalisation)の支払いは、以下のように定義される。 

𝑀𝑀𝑅𝑅 = �(𝐵𝐵
𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑗𝑗 −𝑊𝑊� ) 𝑖𝑖𝑖𝑖 𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑗𝑗 > 𝑊𝑊�

0 𝑜𝑜𝑜𝑜ℎ𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑖𝑖𝑒𝑒𝑒𝑒
    (3) 

平均卸売SEM価格WがREFIT参照価格PREFITjよりも小さい場合、(ここで、j はREFIT 1ま
たはREFIT 2のいずれかを指す)、供給者は2つの価格の差を受け取る[6]。風力発電プロジェ

クトでは、電気事業者との間で、15年間のPPA電気当りの交渉価格が締結される。供給者

はSEMプールに電力を販売する。供給者が当該年度、半年間の取引期間ごとに受け取った

SEM価格が、その年のPREFITjより小さい場合、その差額はPSOのメカニズムを通じて支払わ

れる。供給者が当該年度の各取引期間に受け取ったSEM価格がPREFITjよりも高い場合、

REFITスキームの発電設備は市場収益を維持するが、AERスキームによる発電設備はPSO
基金に追加の市場収益を返還する[9]。 
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個別技術料の差額支払い TDr は、REFITフェーズに依存する。 
REFIT 1の下で、方程式(4)は、個別技術料がPPPA、発電所と供給者間のPPAで指定され

たMWh当たりの価格、各発電タイプ γ の関連技術参照価格 Gr、および適当な参照価格 
PREFITjに依存することを示している[6]。 

𝑅𝑅𝑇𝑇𝑅𝑅 = �
(𝐺𝐺𝑟𝑟 − 𝐵𝐵𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅1) 𝑖𝑖𝑖𝑖 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 ≥ 𝐺𝐺𝑟𝑟

(𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 − 𝐵𝐵𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅1) 𝑖𝑖𝑖𝑖 𝐵𝐵𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅1 ≤ 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 < 𝐺𝐺𝑟𝑟

0 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 < 𝐵𝐵𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅𝑅1
  (4) 

REFIT 2に該当する技術の場合、技術料の支払いは(5)式に示される平均卸売SEM価格W、

PPPA、Gr に依存する。 実際には、PPPAが Gr より低いことは考えにくい[6]。 

𝑅𝑅𝑇𝑇𝑅𝑅 = �
(𝐺𝐺𝑟𝑟 −𝑊𝑊� ) 𝑖𝑖𝑖𝑖 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 ≥ 𝐺𝐺𝑟𝑟 ≥ 𝑊𝑊�

(𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 −𝑊𝑊� ) 𝑖𝑖𝑖𝑖 𝑊𝑊� ≤ 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 < 𝐺𝐺𝑟𝑟

0 𝐵𝐵𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 < 𝑊𝑊�
    (5) 

再生可能エネルギー投資の税制上の優遇制度は、1998年財政法(Finance Act)第486b条、特

に風力発電所の資産に直接投資された資本に適用される。再生可能エネルギープロジェク

トに投資する企業は、資本資産への出資について税制上の救済を請求することができる。 
1998年以降の法人税率は、12.5％に引き下げられている。 
その他の税制措置としては、各年度に風力発電に投資した個人投資家の所得税を減税す

る、雇用投資インセンティブ(EII: Employment and Investment Incentive)スキームがある[11]。
同スキームは、旧ビジネス拡張スキーム(BES Business Expansion Scheme)に代わって導入さ

れている。事業が拡大し、指定人数が雇用される場合(または投資が研究開発に費やされた

場合)、3年目および最終年度末には最低30％の税制償還を行い、さらに残り11％が追加さ

れる。このスキームには、12ヶ月間で最大150万ユーロの投資限度額、200万ユーロの投資

上限があり、大規模風力発電プロジェクトの上限値を設定している[11]。多くの金融サー

ビス会社が、EII基金やポートフォリオを投資家に提供している。 
2008年、アイルランド政府は、エネルギー効率の優れた技術に投資する企業に対して加

速減価償却(ACA: Accelerated Capital Allowance)制度を導入した[12]。この制度では、適格な

風力発電設備に投資する企業は、期間延長ではなく、最初の年度に税制上の投資を完全に

減価させることができ、キャッシュフローが促される。 
1999年のアイルランド政府の持続可能エネルギーグリーンペーパーでは、2000～2006年

に50百万ユーロの予算で持続可能なエネルギー研究および実証開発(R, D&D)プログラムが

策定された。アイルランドの持続可能エネルギー局(SEAI: Sustainable Energy Authority of 
Ireland)はこの予算を管理し、2002年8月に再生可能エネルギーR, D＆Dプログラムを開始し

た[13]。プログラム資金調達は、政府の科学技術革新戦略(2006〜2013年)に基づき、2007
〜2013年の全国開発計画で更新された。 
同プログラムは、再生可能エネルギー、特に市場可能性に最も近い技術の適用とさらな

る展開の促進を重点化している。プログラムの主な目的は、再生可能エネルギー技術の導

入に対する障壁を取り除き、アイルランドの再生可能エネルギー産業の発展を促進するこ

とにある。2008年の白書「アイルランドのための持続可能なエネルギーの未来のために」

の優先事項と整合するよう、プログラム戦略の見直しが行われた[14]。2003年から2013年
の間に、250万ユーロを超える風力発電研究開発費が割り当てられた。 
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2007年以降のアイルランドにおける風力発電プロジェクトの動向 
 
この節では、2007年以降のアイルランドの風力産業の技術動向と財務動向についてまと

める。SEAIの風力発電所データベースは、各風力発電所の設備容量と接続年数を盛り込み、

2007年から2012年の間の、アイルランドに設置される風力発電プロジェクトの詳細なデー

タベースを作成する基礎として使用された。追加的な技術データは、アイルランド風力発

電協会(IWEA)(風車の製造とモデルを含む)から入手した[15]。全負荷時間、設備利用率な

どのパフォーマンスデータは、送電系統運用事業者、Eirgridによる、郡単位の風力発電出

力データに基づいて計算された[16]。投資コストと運営維持費は、アイルランド企業登録

局が所有する風力発電プロジェクト所有者の財務報告書から抽出した[17]。資金調達コス

トは文献から入手し、主要なアイルランドの貸出機関について検証された[18]。毎年の技

術財務データのサンプルサイズは、別紙3-Aに記載する。 
 

プロジェクトの特徴 
 
アイルランドの陸上風力発電プロジェクトは、一般に、2〜19基の風車からなる風車群を

形成する。アイルランドにおける風力発電プロジェクトは、土地区画化と高度に分散した

農村集落によって、開発に使用可能な土地の面積が限定されている。アイルランドにおけ

る風力発電プロジェクトの開発および所有は、技術の種類と投資規模が多岐にわたること

が特徴である。風力発電プロジェクトの約50％は、縦断的に統合されたエネルギー会社が

所有し、運営しているが、一方、小規模な個人所有の風力発電事業者、個人の土地所有者、

コミュニティグループも混在し、バランスが取られている。 
2007年以降、アイルランドの平均風力発電プロジェクトは、図3-2に示すように、10 MW

と17 MWの間で推移している。箱ひげ図は、中央値(水平線)、平均値(ダイヤモンド)、25
〜75パーセンタイル値(箱)、および最小値および最大値(ひげ)など、特定の年に商業運転

を達成したプロジェクトまたは風車を表すために使用される。2008年から2011年の間に、

40～60 MWの最大の風力発電所が設置された。最大風力発電プロジェクトは57 MWで、19
基の風車を有する。風力発電プロジェクトの平均設備容量は、2008年と2009年に、それぞ

れ17 MW、15MW 増加した。2011年の風力発電プロジェクトの平均規模は、2007年の水準

に戻った。 
2007年以降の毎年の風力発電設備容量の増加傾向を図3-3に示す。平均的な風車定格は、

2007年から2012年までの間に1.2 MWから2.3 MWへと、ほぼ2倍に増加した。2009年と2012
年の最大定格出力は3 MWであった。より進化した風車の要素が開発されるにつれ、風車

が大型化し、アイルランドの風力発電プロジェクトで使用される風車の大型化も進んだ。

また、アイルランドの風力発電産業の経験から、近年、利用可能な低風速資源サイトが資

金的に賄えるよう、使用する風車の大型化が進んでいることが示されている。 
風車のロータ直径(図3-4に示す)が増加している2007年以降の傾向は、上記の風車容量の

増加と一致した。一般に、風車が大型化すると、ロータ直径などの寸法も増加する。2007
年から2012年まで、平均的な風車のロータ直径は57 mから78 mに増加した。特に、2011年
と2012年の間は、大型のロータ直径の使用が顕著であり、2011年には最大で100 mであった。

この増加傾向は、アイルランドにおける風車の大型化、低風速地域における風力発電プロ

ジェクトの設置を反映している。 
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図3-2 2007年～2012年の風力発電プロジェクト規模の推移 
 

図3-3 2007年～2012年の風車公称容量の推移 
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図3-4 2007年～2012年の風車ロータ直径の推移 

 
図3-5に示すように、アイルランドの平均的な風車の比出力は400 W/m2から480 W/m2の間

で推移している。風車の比出力は、風車の公称定格容量をロータの受風面積(W/m2)で除し

た値と定義される。一般的に、低比出力の風車は従来、低風速サイトに設置されていた。

しかし、こうした風車の多種多様な風資源条件での使用が増加している。ロータ直径の増

加は風車容量の増加と一致し、これは図3-5に示す安定した平均比出力値に表れている。し

かし、2012年には比出力が増加し、ロータ直径よりも風車容量が増加していることがわか

る。 
図3-6に示すように、風車ハブの平均高さは2007年の50 mから2012年の73 mに増加した。

この傾向は、風力発電プロジェクトが前年よりも風資源の低い場所に位置しており、より

高風速を得るために高いハブ高を必要とするためとみられる。 
2007年から2012年の間に設置された国際電気技術委員会(IEC)クラスの風車を図3-7に示

す。風車のIEC分類は、一部、年平均風速によって特定される。一般に、クラスIの風車は、

クラスIIIの風車よりも年平均風速が高く設計されている。また、クラスIの風車は、クラス

IIIの風車よりも比出力が高い傾向がある。2007年から2012年の間で使用される主なIECク
ラスは、アイルランドに存在する重要な風資源を考慮したクラスIおよびIIの風車である。

Class III風車は2009年のみ使用されたが、残りの低風速資源サイトで設備が建設中なため、

この風車クラスの使用が今後増加することが予想される。 
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図3-5 2007年～2012年の風車の比出力の推移 
 

図3-6 2007年～2012年の風車ハブ高さの推移 



77  

 

図3-7 2007年～2012年に設置されたIECクラス別の風車の割合 
 

プロジェクトのパフォーマンス 
 
アイルランドの風資源は、風力発電プロジェクトの投資と開発に重要な場所にあり、世

界有数とみなされている。卓越風向は南西にあり、アイルランドの西海岸沿いのサイトは、

風力発電プロジェクトに最も適している。 一般に、風資源については、75 m地点の年平均

風速は、西海岸で通常9 m/sであるのに対し、東海岸では同一高度で7 m/sと減少する[19]。
図3-8は、2007年に設置された風力発電プロジェクトの年平均風速が8.4 m/s(高度75 m)から

2012年に8.0 m/sに減少し、減少幅が最大であったのは2011年から2012年の間であったこと

を示している。 
2007年から2012年に導入された風力発電プロジェクトの全負荷時間と設備利用率を図

3-9に示す。これは、2007年から2012年の各年に建設されたすべてのプロジェクトのうち、

2013年の業績に基づいている。2013年の発電電力量を正規化した風力発電指数を用いて、

当該年度の風資源および風力発電プロジェクトの供給支障特性を考慮し、2013年の発電電

力量を補正した。風力発電指数の方法に関する詳細は、別紙3-Aに記載する。 
図3-9に示すように、発電電力量加重による全負荷時間は、2007年から2012年の各年に設

置されたプロジェクトの、2,250時間から3,000時間に及ぶ。一般に、プロジェクトの経年と

ともに全負荷時間が減少し、最も古いプロジェクト(2007年)では全負荷時間平均が2,250時
間となる。2009年、2011年、2012年に設置された風力発電プロジェクトの発電電力量加重

による設備利用率は、最も高いもので約35％となっている。2009年および2011年に建設さ

れたプラントでは、設備利用率の最大範囲(約6％〜45％)が認められる。低い設備利用率

(6％)のものは、小規模事業者による単基の風車および/または小形風車プロジェクトによる

ものとみられるが、完全な出力データは得られなかった。興味深いのは、低風速資源を利

用する風力発電プロジェクトが増加しているが(図3-8参照)、2011年および2012年に建設さ

れたプロジェクトの設備利用率は依然として高いまま推移している。これは、ロータ直径
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およびハブ高さの増加した大形風車が、こうしたサイトで発電電力量を稼ぐ実用的な方法

を実現していることを示す。 
 

 

図3-8 2007年～2012年に導入され、2013年に稼働するプロジェクトの年平均風速 
 
 

 

図3-9 2007年～2012年に導入され、2013年に稼働するプロジェクトの全負荷時間 
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投資コスト 
 
図3-10に示すように、アイルランド風力発電プロジェクトの設備容量で加重した平均投

資費用は、2007年から2012年の間に990〜1,658ユーロ/kW(2012年価格)の範囲にあった。 全
体的に、2011年の平均費用は減少したものの、価格トレンドは当期を通じて上方修正され

た。アイルランドの風力発電産業の経験によると、風車建設および土木工事のコストが低

下し、投資コストの全体的な低下が示されている。しかし、これは本研究で得られたデー

タには明確に反映されていない。コストの上昇傾向が認められたが、これを一つとして明

確に説明することはできない。これは、逼迫する建設市場の状況(特に2007/8年から2009年
への)、高い風力需要 、ロータ直径の増加およびそれに伴う風車コストの増加、系統連系

コストの増大など、さまざまな要因が原因となっている。 
フィッツジェラルド(Fitzgerald)らによる最近の報告[20]では、アイルランドの風力発電産

業からの調査回答に基づき、投資コストの内訳が提示されている。 これを図3-11に示す。

この分析では、系統の開発が投資コストの9％を占めていることを示している。一方、系統

連系コストは2007年から2012年の間に2倍に増加し、投資コストの23％を占める。しかし、

こうしたコストはプロジェクト別であり、風力発電プロジェクトの施設に応じて異なる。

また、風力発電プロジェクトの投資コストの残りの個別のコスト要素の内訳を得ることは

できなかった。 
 

 

図3-10 2007年～2012年に導入されたプロジェクトの投資コスト 
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図3-11 投資コストの内訳 [20] 
 

運転維持費 
 
アイルランドにおける風力発電プロジェクトの運営維持費については、公表されるデー

タは極めて限定的であり、各風力発電プロジェクトの確実な運転維持費を得ることはでき

なかった。アイルランドの風力発電プロジェクトの年間運転維持費については、アイルラ

ンド企業登録局(Irish Companies Registration Office)、風力発電専門家、風力発電所のO&M
プロバイダー、文献[18]などの財務報告を含む、複数のソースから得られた。 
一般に、風車の保守および予備部品のコストは、風車供給者の契約保証の対象となるた

め、少なくとも最初の2年間、場合によっては最長5年間は考慮する必要はない。しかし、

当初1〜2年の運転において、風力発電プロジェクトを完全に機能させるためには、保守や

修正が必要になる場合がある。この分析では、主に業界からヒアリングした、風力プロジェ

クトの耐用年数20年において、2007年から2012年にかけて運転維持費55ユーロ/kW/yrと推

定した。これには、土地賃貸料、風車製造業者の保守、保険、郡議会の料金、システムの

使用(TUOS)による使用料が含まれる原注42。アイルランドの風力発電業界の経験によると、

2007年以降、主に土地賃貸料、郡議会の料金、TUOS料金による運転維持費が増加してい

る。 
 

財務コスト 
 
2007〜2012年の大きな景気後退と国家金融危機の結果、アイルランドの風力発電プロ

ジェクトの貸し手は限定的な数字となった。金融危機により、貸し手は出資プロジェクト

の種類とプロジェクト開発業者を厳密に精査している。アイルランドの風力発電プロジェ

クトの資金調達データは限定的であり、各プロジェクトでこれらのコストを得ることはで

きなかった。アイルランドの主要金融機関への取材と文献レビューに基づき、表3-2に示す

ように代表的な資金調達コストが得られた。すべての金額は税引き後の名目表示であるが、

 
原注42 TUOSは、エネルギー販売市場における送電線利用料である。

(http://www.eirgrid.com/media/2014-2015%20Statement%20of%20Charges%20CER%20Approved%20v1.0.pdf) 
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その後のLCOE計算は税引き後の実質条件で策定される。資本利益率の見積りは14％、負

債金利は6％とみなされた。2007年から2012年までの資本比率および負債比率は20％、80％
と、安定しているとみられる。これにより、2008年と2012年のアイルランド風力発電プロ

ジェクトの、税引き後名目WACCは、7％となる原注43。 
 

表3-2 アイルランドにおける風力発電資金調達条件 

 単位 2008 2012 
資本利益率 % 14 14 
負債利益率 % 6 6 
自己資本割合 % 20 20 
負債割合 % 80 80 
ローン期間 年 15 15 
法人税率 % 12.5 12.5 
為替レート ドル/ユーロ 1.39 1.39 
WACC (税引き後、名目) % 7 7 

 
2008年と2012年のアイルランドの風力発電プロジェクトの主な収入源は、SEMでの電力

販売によるものである。2008年および2012年の風力発電プロジェクトのREFIT参照価格は、

69.24ユーロ/ MWh(2012年価格)である。REFITに加えて、SEMにおける風力の短期変動的

な管理コストを賄うため、供給者はREFIT参照価格の15％に相当する調整金を受け取る権

利を有する。風力発電事業者が受領した調整金額は、供給者との交渉の対象となる。この

分析では、風力発電プロジェクトは、アイルランドの風力産業の供給源からの経験的証拠

に基づき、調整金の50％を受領すると仮定している。よって、2008年と2012年の風力発電

プロジェクトは、20年間の耐用年数にわたり、収入の74.43ユーロ/MWh(2012年価格)を受

領する。 
 

2008年と2012年のアイルランドにおける風力発電コスト 
 
2008年および2012年の代表的な風力発電プロジェクト 

 
前節のグラフは、2007年から2012年における技術、投資コスト、運営維持費、エネルギー

生産量、アイルランドの資金調達コストの変動を示している。こうしたパラメータは、2008
年と2012年のアイルランドの典型的な風力プロジェクトのLCOEを計算する上で、必要な

要素を示している。次節では、2008年と2012年に導入されたプロジェクトの一般的なプロ

ジェクトにつき、LCOEの推定について説明する。 
 

モデルの入力の前提条件 
 
2008年と2012年のアイルランドにおける一般的な風力発電プロジェクトのパラメータは、

前節のグラフのデータに基づく傾向の平均とみなされる。これらは表3-3と表3-4に要約さ

れる。前述のように、2012年の平均的な風車は2008年よりも大型化し、投資コストが増加

している。風車の大型化による発電電力量の増加が予想されるが、低風速域に風車を配置

 
原注43 税引き後、名目WACC = (1–負債割合)*資本利益率+負債比率*負債利益率*(1–法人税率) 
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する傾向がみられるため、ほぼ相殺されている。前述のように、データ不足のため、同期

間にわたる運営維持費の変動は想定しなかった。アイルランドの風力発電プロジェクトで、

耐用年数に達したものはごく少数であり、耐用年数の最後に費用と便益が均衡すると考え

られるため、撤去費用は省略している。WACCに関しては、インフレ率を2％に近づける欧

州中央銀行の義務を考慮すると、長期的なインフレ率が仮定され、実際の税引き後WACC
は4.9％となる原注44。 

表3-3  

表 3-4アイルランドの風力発電プロジェクトの特徴 訳注1 
 

  2008 2012 
風車サイズ MW 1.5 2.1 
風車基数 基 9 6 
ロータ直径 / ハブ高さ m / m 64 / 58 76 / 73 
ハブ高さにおける年平均風速 m/s 8.5 8.2 
全負荷時間 時間 2,653 3,194 
耐用年数 年 20 20 
投資コスト ユーロ2012/kW 1,226 1,689 
固定運転維持費 ユーロ2012/kW/年 55 55 
変動運転維持費 ユーロセント/kWh N/A N/A 
撤去費 ユーロセント/kWh N/A N/A 
WACC (税引き後、実質) % 4.9 4.9 
法人税率 % 12.5 12.5 

アイルランドにおける2008年と2012年の一般的な風力発電プロジェクトの政策および収

入インセンティブは同一のままであるとみられている。風力発電プロジェクト所有者は、

REFIT参照価格と併せて、SEMで電気を販売するために電気供給業者とPPAを交渉してい

る。PPAの合意は通常15年であるが、耐用年数20年までさらに5年間再交渉し延長すること

ができる。再交渉されたPPAはSEM価格の比率に基づくが、これは風力発電プロジェクト

の所有者による、電力供給業者との交渉力に左右される。アイルランドの風力発電プロジェ

クトでは、15年後に再交渉されたPPAの発電単価に基づく供給者の合意額データは公表さ

れていない。業界によると、SEMの価格の70〜90％が風力発電プロジェクトによるもので

あることが示されているが、これを確認することはできなかった。よって、表3-5に示すよ

うに、この分析から、20年の耐用年数にわたり、両プロジェクトの唯一の収入ストリーム

はFIT収入(REFIT参照価格+ 50％の調整金)、0.074ユーロ/kWh(2012年価格)であると考え

られる。投資費用の100％の20年間の定期減価償却が想定されており、加速減価償却は、以

下の節に提示されるLCOE見積りには含まれていない。 
 
  

 
原注44 税引き後、実質WACC =((1 +名目WACC)/(1 +インフレ率)) – 1 
訳注1  原文では表3-3が欠番となっているが、本翻訳書でも原文通りの表番号とする。 
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表3-5 アイルランドの風力発電政策と収入インセンティブ 

  2008 2012 
年間平均電力市場価格 ユーロ2012/kWh 0.063 0.063 
FIT収入 ユーロ2012/kWh 0.074 0.074 
FIT政策期間 年 20 20 
税引前の前払い    

補助金 (税ベース) % N/A N/A 
生産基盤の控除    

税引前 ユーロ/kWh N/A N/A 
生産基盤の控除    

税引前、政策期間 年 N/A N/A 
減価償却期間 年 20 20 
無効電力報奨金 ユーロ/kWh N/A N/A 
瞬低時運転継続(LVRT)報奨金 ユーロ/kWh N/A N/A 
市場価格証書 ユーロ/kWh N/A N/A 

 
 
LCOE、政策上の優遇措置、必要報酬額 

 
LCOEは、IEA Wind Task 26(国際エネルギー機関風力施行協定第26分科会)で使用するた

めに開発されたキャッシュフローモデルを使用し、前節で定義されたプロジェクトごとに

計算される。方法論の詳細については、附録3-Aを参照のこと。2008年と2012年の一般的な

プロジェクトのLCOEを図3-12および図3-13に示す。推定LCOEと政策価値の差は収入で表

され、アイルランドのREFIT支援スキームの影響を示す。2008年のプロジェクトでは、LCOE
は59.45ユー/MWhであり、プロジェクトの耐用年数20年にわたり、REFIT参照価格という

形で74.43ユーロ/MWhの範囲で賄われる。必要報酬額として、LCOEがREFIT参照価格で賄

われ、風力発電プロジェクトが14.98ユーロ/MWhで収益を得ることが示される。同様に、

2012年度のプロジェクトでは、LCOEが61.53ユーロ/MWh、REFIT参照価格が74.43ユーロ

/MWh、収益が12.90ユーロ/MWhとなる。 
 

図3-12 2008年のアイルランドにおける風力発電収入と政策インセンティブ 
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図3-13 2012年のアイルランドにおける風力発電収入と政策インセンティブ 
 

LCOE、政策価値、収入を表3-6に示す。これは、2008年と2012年のアイルランドにおけ

る一般的な風力発電プロジェクトを示すが、LCOEはプロジェクトの20年間の耐用年数に

わたり、REFIT参照価格で賄われる。しかし、風力発電プロジェクトのLCOEと収入はプロ

ジェクトごとに常に有意差があり、サイトやプロジェクトに固有のものであることに注意

されたい。したがって、この分析で提示された平均値は、特に単一の風車や小型風車等、

すべてのプロジェクト固有の変動を完全に把握していない。 
 

表3-6 風力発電所LCOEのまとめ(政策および収入要素) 

 単位 2008 2012 

均等化発電原価 ユーロ/MWh 59.45 61.53 
$/MWh 76.01 78.76 

政策価格 ユーロ/MWh 74.43 74.43 
$/MWh 95.27 95.27 

必要報酬額 
ユーロ/MWh –14.98 –12.90 
$/MWh –19.17 –16.51 

 
 
アイルランドにおける風力発電プロジェクトのまとめ 
 
アイルランドはおおむね、2020年の目標を達成する途上にあるが、目標値の完全達成に

は、2014〜2020年に風力発電設備容量約1,601 MWを必要とする。アイルランドの風力発電

プロジェクトの主な傾向は、2007年から2012年の間に、ロータ直径とハブ高さの増加に伴

い、風車の定格出力が増加したことである。この増加傾向により、風力発電プロジェクト

では、2,250時間から3,000時間の発電電力量加重による平均全負荷時間を達成することがで

きた。投資コストは、2007年から2012年にかけて、それぞれ990〜1,658ユーロ/kW(2012年
価格)にまで上昇した。運転維持費は安定して推移したが、運転維持費の公表データは極め

て限定的なものであることに留意すべきである。こうした技術的、財務的特徴により、2008
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年および2012年のアイルランドにおける一般的な風力発電プロジェクトは、それぞれ59.45
ユーロ/MWh、61.53ユーロ/MWhのLCOEを達成した。こうしたLCOE水準とREFIT支援制度

が利用可能なアイルランドは、風力発電プロジェクトの投資と開発にとって引き続き魅力

的な国となっている。しかし、風力発電プロジェクトのLCOEは、常にサイトやプロジェ

クトに固有のものであり、プロジェクト全体に有意差がある。したがって、本章で提示さ

れている平均値では、プロジェクト固有のすべての変数が得られない場合がある。 
今後の動向としては、風力発電プロジェクトに適した土地があるアイルランド中部にお

いて、複数のプロジェクトが2014年に予定されている。こうした土地は低風速の傾向があ

り、経済性を確保するためには低比出力の風車が必要となる可能性がある。2014年の大規

模(5MW以上)風力発電プロジェクトでは、投資コストが1,400〜1,600ユーロ/kWまで変動す

る可能性が産業界から示唆されている。2018年までの統合単一電力市場(I-SEM)、Eirgrid社
のDS3およびGrid 25プログラムの実施により、2014年以降の風力発電プロジェクト計画に

は不確実性が存在する。I-SEMでは、風力発電プロジェクトは、前日または当日の市場に

おける予測と、需給調整(リアルタイム)市場における実際の発電との間の偏差を調整しな

ければならず、これによる予測リスク生じる。また、出力抑制や出力制約を最小限に抑え

るためには、DS3や系統連系25などのプログラムのオンタイム提供が不可欠である。これ

により、風力発電プロジェクトを展開する中で発電電力量および財務リスクがともに課さ

れる。 
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附録3-A アイルランドのサンプルサイズ、プロジェクトデータ、方法論 
 
本附録には、この章で説明する風力発電プロジェクトの特徴を示す統計が含まれる。表

3-7に、後続の表に掲載するデータのサンプルサイズを示す。表の値は、風力発電プロジェ

クトの年間設備容量、またはデータベースに含まれる年間設備容量(設備容量)の比率に対

応している。たとえば、風車のハブ高さを100％と入力すると、ハブ高さに対応する表およ

び統計が、該当年に設置された風車の100％となることを意味する。 
 
  

http://www.iwea.com/_wind%20energy_onshore.
http://www.eirgrid.com/
http://www.cro.ie/
http://maps.seai.ie/wind/


87  

表3-7 アイルランドのサンプルサイズ 
国名：アイルランド 

       
実用規模の風力発電の定義 

10MW以上の規模のウィンドファームプロジェクトは、アイルランドの単一電力市場(SEM)に参加することが義務付けられる。しかし、

10MW未満のウインドファームのSEM参加には、希望があれば、商業的な決定など例外がある(すなわち、市場料金を支払い、登録手続き

を行う意思がある場合)。2007年〜2012年には、全サンプルサイズ1,022 MWにつき、市場に772MW、市場以外で250MWとなっている。 風
車サイズの設定閾値≧660 kWとした。 

       
年次データ集計 

       
備考 

        
サンプル 

容量 (メガワット) 

2007  2008  2009  2010  2011  2012  

年間設備 - 土地ベース、実用規模のみ             
風力追加量合計  64  207  306  132  203  110 
             
サンプルサイズ(MW) - 陸上、大形のみ             

風力発電プロジェクト規模  64  207  306  131  203  110 

風車公称定格容量  64  207  306  131  203  110 

風車ロータ直径  64  207  306  131  203  110 

風車ハブ高さ  64  167  200  120  172  97 

風車比出力  64  207  306  131  203  110 
風車IECクラス  64  207  306  131  203  110 
年平均風速  64  207  306  131  203  110 
全負荷時間(2012年)  64  207  258  116  168  57 
投資コスト  60  81  108  49  109  84 
運転維持費 na  na  na  na  na  na  
財務コスト na  na  na  na  na  na  
             

サンプルサイズ(％) -陸上、大形のみ             

風力発電プロジェクト規模 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

風車公称定格容量 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

風車ロータ直径 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

風車ハブ高さ 100%  81%  66%  91%  84%  88%  

風車比出力 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

風車IECクラス 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

年平均風速 100%  100%  100%  100%  100%  100%  

全負荷時間(2012年) 100%  100%  84%  88%  83%  52%  

投資コスト 93%  39%  35%  38%  54%  76%  

運転維持費 na  na  na  na  na  na  

財務コスト na  na  na  na  na  na  
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表3-8 風力発電プロジェクト規模の統計 

風力発電プロジェクト規模(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
総プロジェクト数 6 12 21 10 19 8 
中央値 7.5 16.7 6.9 10.1 9.2 10.8 
25パーセンタイル 4.1 5.9 4.0 2.6 4.5 5.0 
75パーセンタイル 15.6 24.8 23.5 16.1 14.4 24.1 
最小値 2.7 1.7 1.8 1.7 0.7 3.2 
最大値 32.5 41.4 57.0 52.0 41.4 30.7 
平均値 10.7 17.3 14.6 13.1 10.7 13.7 

注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト 
 

表3-9 風車公称容量の統計 

風車公称定格容量(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
総風車基数 55 116 169 95 98 48 
中央値 0.85 2.00 1.50 0.90 2.30 2.30 
25パーセンタイル 0.85 1.50 1.50 0.90 0.90 2.30 
75パーセンタイル 1.50 2.30 2.30 2.00 2.50 2.50 
最小値 0.85 0.85 0.80 0.80 0.66 0.85 
最大値 2.30 2.50 3.00 2.50 2.73 3.00 
平均値 1.17 1.79 1.81 1.38 1.91 2.30 
モード 0.85 1.50 1.50 0.90 2.30 2.30 

注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト 
 

表3-10 風車ロータ直径の統計 

風車ロータ直径(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
総風車基数 55 116 169 95 98 48 
中央値 52.0 70.5 70.5 52.0 80.0 82.0 
25パーセンタイル 52.0 70.0 70.0 44.0 51.0 71.0 
75パーセンタイル 70.0 71.0 90.0 80.0 82.0 90.0 
最小値 44.0 44.0 48.0 44.0 44.0 52.0 
最大値 77.0 90.0 90.0 90.0 100.0 90.0 
平均値 57.1 70.4 71.9 60.5 72.4 78.2 

注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト 
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表3-11 風車比出力の統計 

風車比出力 (W/m2) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
総風車基数 55 116 169 95 98 48 
中央値 400 431 393 400 418 436 
25パーセンタイル 400 384 384 400 393 393 
75パーセンタイル 400 505 434 400 517 581 
最小値 384 384 314 400 318 283 
最大値 592 592 581 400 592 581 
平均値 441 451 411 400 444 480 

注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト 
 

表3-12 風車ハブ高さの統計 

風車ハブ高さ(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 167 200 120 172 97 
総風車基数 55 96 121 82 92 42 
中央値 45.0 64.7 65.0 55.8 70.0 80.0 
25パーセンタイル 45.0 54.8 56.0 55.5 55.0 64.0 
75パーセンタイル 54.7 65.0 65.0 67.0 84.0 80.0 
最小値 45.0 49.0 49.0 45.0 45.0 60.0 
最大値 64.0 78.0 95.0 80.0 85.0 84.0 
平均値 49.5 61.3 66.3 61.1 69.5 73.1 

注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト 
 

表3-13 風車IECクラスの統計 

風車IECクラス - 平均クラス 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
クラスI 16.5% 25.0% 10.0% 50.0% 30.0% 14.0% 
クラス I/II 67.0% 50.0% 48.0% 30.0% 35.0% 43.0% 
クラス II 16.5% 25.0% 27.0% 20.0% 30.0% 43.0% 
クラス II/III 0.0% 0.0% 5.0% 0.0% 5.0% 0.0% 
クラス III 0.0% 0.0% 10.0% 0.0% 0.0% 0.0% 
平均値 1.5 1.5 1.8 1.4 1.6 1.6 
総風車基数 56 116 169 95 98 48 

注記：注記：660 kW以上のすべての風車およびプロジェクト。2クラスにまたがる風車は例えばクラスII / 
IIIのように表記され、「平均」クラスは平均IECクラスの傾向を示す目的で定義される(例：クラスII / III
設備に対して平均 2.5クラス)。 
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表3-14 年平均風速の統計 

年平均風速 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 306 131 203 110 
総風車基数 6 12 21 10 19 8 
中央値 8.7 8.7 8.5 8.7 8.3 8.1 
25パーセンタイル 7.2 8.2 7.8 7.8 8.0 7.3 
75パーセンタイル 9.2 9.1 9.1 9.3 8.9 8.7 
最小値 7.1 7.7 6.6 7.2 6.6 6.8 
最大値 9.5 9.4 11.2 9.6 9.9 8.8 
平均値 8.4 8.7 8.5 8.6 8.4 8.0 

 
 

表3-15 全負荷時間/設備利用率の統計 

2013年の全負荷時間 (設備利用率×8784(閏年) または ×8760(通常年) に相当) 
 プロジェクト運開年 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 64 207 258 116 168 57 
中央値 2,348 2,243 2,626 2,528 3,147 2,447 
25パーセンタイル 1,397 1,401 1,435 1,625 2,498 2,439 
75パーセンタイル 2,655 2,662 3,193 3,107 3,273 3,383 
最小値 1,321 1,325 573 1,403 527 2,439 
最大値 3,273 3,282 3,944 3,944 3,558 3,383 
発電電力量による加重平均 2,247 2,629 3,113 2,642 3,071 3,027 
       
2013年の設備利用率 (全負荷時間÷8784 に相当) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 26.8% 25.5% 30.0% 28.9% 35.9% 27.9% 
25パーセンタイル 15.9% 15.9% 16.4% 18.6% 28.5% 27.8% 
75パーセンタイル 30.3% 30.3% 36.5% 35.5% 37.4% 38.5% 
最小値 15.1% 15.1% 6.5% 16.0% 6.0% 27.8% 
最大値 37.4% 37.4% 45.0% 45.0% 40.6% 38.5% 
平均値 25.0% 25.0% 28.2% 28.9% 32.5% 31.4% 
設備容量による加重平均 22.0% 23.3% 32.8% 28.7% 37.9% 33.6% 
発電電力量による加重平均 25.7% 29.9% 35.5% 30.2% 35.1% 34.5% 
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表3-16 投資コストの統計 

風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ユーロ/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
総容量 (MW) 60 81 108 49 109 84 
中央値 1084 1355 1383 1551 1413 1526 
25パーセンタイル 877 1029 1074 1344 1232 1324 
75パーセンタイル 1577 1416 1629 1813 1523 1903 
最小値 739 831 733 1188 1150 996 
最大値 1815 1696 2147 1858 1834 1930 
平均値 1199 1278 1425 1573 1415 1551 
設備容量による加重平均 990 1237 1472 1614 1427 1658 
 
風力発電プロジェクト投資コスト (2012年ドル/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 1,394 1,743 1,778 1,994 1,817 1,961 
25パーセンタイル 1,128 1,323 1,381 1,728 1,583 1,702 
75パーセンタイル 2,028 1,820 2,094 2,330 1,958 2,447 
最小値 951 1,068 942 1,527 1,478 1,280 
最大値 2,333 2,180 2,761 2,389 2,358 2,481 
設備容量による加重平均 1,273 1,590 1,892 2,076 1,834 2,131 

 
風力発電指数の算出手法 

1. すべての数値は、アイルランドの風力発電所143施設の年間発電電力量(風力発

電指数計算、080714)による、2002〜2013年の各期間の数値に基づいている。 
2. 5％および95％の設備利用率(CF)閾値(0.09 < CF < 0.43)に基づき抽出された、年

間風力発電所の出力データ。 この抽出されたデータから、閾値年数(5年)未満

の風力発電所の指数は省略されている。 
3. 年間風力発電所の風力発電指数 PI は、以下の通りである。 

𝐵𝐵𝑅𝑅𝑥𝑥,𝑖𝑖 = 𝑅𝑅𝑥𝑥,𝑖𝑖/𝑅𝑅𝑥𝑥,𝚤𝚤�����      

ここで、Pix, I は年iにおける風力発電所 x の年間風力発電指数。𝑅𝑅𝑥𝑥,𝚤𝚤����� は、次式で与えら

れる次の年 i における風力発電所の平均発電電力量を示す。 

𝑅𝑅𝑥𝑥,𝚤𝚤����� = ∑ 𝑅𝑅𝑥𝑥,𝑖𝑖/𝑛𝑛
𝑖𝑖=1 𝑛𝑛      

ここで、n は風力発電所 x の総運転年数である。 
 

4. アイルランド全島の PI は毎年、定格出力で加重されたすべてのサンプル風力

発電所 PI の平均である。 

𝐵𝐵𝑅𝑅𝑖𝑖 = 𝑅𝑅𝑅𝑅𝑥𝑥 ∑ 𝐵𝐵𝑅𝑅𝑥𝑥,𝑖𝑖/
𝑗𝑗
𝑥𝑥=1 𝑗𝑗      

ここで、PIi は年 i のサンプル風力発電指数であり、j は年間発電電力量が5年を超える風

力発電所の数である。また、RCx は、風力発電所 x の定格出力である。 
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第4章   ノルウェーにおける風力発電開発 
 
著者：Leif I. Husabø、David E. Weir(Norwegian Water Resources and Energy Directorate 

(NVE)) 
 
本章の引用は以下の通り：Husabø, L. and Weir, D. (2015). “Wind Energy Development in 

Norway,” Chapter 4. Hand, M. M., ed., IEA Wind Task 26 - Wind Technology, Cost, and 
Performance Trends in Denmark, Germany, Ireland, Norway, the European Union, and the United 
States: 2007–2012. NREL/TP-6A20-64332. Golden, CO: National Renewable Energy Laboratory. 
pp. 101-120. 
 
国内の風力発電容量、発電電力量、目標値 
 
ノルウェーは、長く豊富な大規模水力資源によって電力需要を賄い、供給が需要を上回

ることも多い。1990年代後半、もう一つの再生可能エネルギー源として、ノルウェーの大

規模な風資源が注目を集め始めた。そして、さまざまな公的支援計画により、2000年以降、

発電能力800MWを上回る風力発電施設がノルウェーで建設された。ノルウェーにおける風

力発電施設の設置を、下記の図4-1と表4-1にグラフおよび表形式で示す。 
 
収入と政策に対するインセンティブ 
 

2001年から2010年にかけては、商業的に実行可能なプロジェクトのみを支援するという

目標のもと、ノルウェーの風力発電プロジェクトに対する財政支援が国有企業Enova SF社
により個別対応で実施された。このプログラムは2011年に終了し、ノルウェー・スウェー

デンの電力証書制度がこれに続いた。2012年以降、Enova社は風力発電やその他の再生可能

エネルギーに関連する技術開発の初期段階の支援を重点化している。ただし、Enova社から

の資金提供を受けた最後の風力発電プロジェクトは、2013年まで完全には作動しなかった。 
 

2012年1月1日以降、スウェーデンとノルウェーには共通の電力証書市場が存在する。こ

れは、2003年以降のスウェーデンの電力証書制度に基づくものである。共通の電力証書市

場の目標は、2020年末までに、26.4 TWhを合わせた両国の年間再生可能エネルギーの発電

電力量を増加させることである。これは、両国の現在の発電電力量の約10％に相当する。

ノルウェーとスウェーデンは、新規の発電能力がどこで確立されているかに関わらず、証

書制度における新規設備容量を半分ずつ賄う責任を負う。電力証書制度は、EUの再生可能

エネルギー指令に基づく各国の目標達成に貢献するであろう。共通の電力証書市場は、2035
年末まで継続される予定である。 
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図4-1 ノルウェーの累積および新規風力発電設備容量 

 
表4-1 ノルウェーの累積および新規設備容量 

風力発電プロジェクト設備容量 (GW) 

  2000年
以前 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 

累積 陸上 13.0 13 17 97 100 160 270 325 385 430.5 430.9 434.6 511.5 704 811 856 

累積 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 2.3 2.3 2.3 2.3 2.3 2.3 

新規 陸上 0.0 0 4 80 3 60 110 55 60 45.5 2.3 18.4 85.1 195.3 97.5 45 

新規 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 2.3 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 
 

 
2007年以降のノルウェーの風力発電プロジェクトの動向 

 
ノルウェー水資源エネルギー局(NVE)は、ノルウェーにおけるすべての認可発電所の

データベースを維持する任務を負っている。1,000V以上の送電線を使用して配電する場合、

風力発電所は認可を取得する必要がある。これは、実際には、ごく小規模(500kW未満)の、

単一風車を除き、すべてのデータの提供が可能なことを意味する。ノルウェーの風力発電

所は、2MWの規模を超過する複数の風車で構成される傾向がある。2007年および2012年の

風力発電所の技術的・財政的側面を説明するにあたり、十分に大規模なサンプルを取得し、

商業的に機密性の高い情報をプロジェクト単位で明らかにすることを防止するため、数年

のデータを集約することが必要である。 
2007年の統計として、2006〜2008年に運転開始された3プラントのデータを合計し、

108MWのサンプルサイズを組み合わせることとなった。2011年から2013年には比較的高容

量が設置されたため、サンプルは大規模になったが(348MW)、プロジェクトの検討後、サ

ンプルサイズを増やすため、3年分のデータすべてを使用することとなった。各風力発電所

の投資コストでは、年間発電電力量(AEP)、風車タイプなどの技術的な詳細、ハブ高さにお

ける風速中央値の長期的推定などが得られた。以降は、分析の便宜のため、2007年と2012
年の2グループのプロジェクトを検討する。本章では、既存のプロジェクトに基づく2007
年から2012年のプロジェクト動向に加えて、2014年の理論的な標準プロジェクトを紹介す

る。同プロジェクトを含めることにより、ノルウェーにおける風力発電開発の2012年以降
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の傾向を示し、2012年以降に建設された風力発電の支援スキームとして、ノルウェーとス

ウェーデンの電力証書制度の有効性を明らかにする。 
 
資金調達構造や運転維持費については、プロジェクト別データは得られなかった。これ

らは、代わりにノルウェーの風力発電協会(NORWEA)および融資機関による限定的データ

や、一般情報に基づき推定した。 
 

プロジェクトの特徴 
 
2012年頃に建設された風力発電所は、2007年のプロジェクトの11.5～57.5 MWに対し、

39～110MWの規模となる傾向があった。風車公称容量についても、1プロジェクトは3MW
の風車で構成されるなど(Fakken風力発電所)、すべての風車は2007年の2.3MWから2012年
の平均2.5MWに増加した。これらふたつの傾向を以下の図4-2と図4-3に示すその他の国に

ついては、中央値(横線)、平均値(ひし形)、25〜75パーセンタイル値(箱)、最小値および最

大値(ひげ)など、一定期間に商業運転を達成したプロジェクトまたは風車を箱ひげ図を用

いて示す。ノルウェーのサンプル数は少ないため、最小値、最大値、平均値のみを示す。

平均値はひし形で表示する。 
 

 

図4-2 2007年〜2012年の風力発電プロジェクト規模の傾向 

 

同様に、風車のハブ高さとロータ直径は、2007年から2012年の間に増加した。 2007年の

ロータ直径は71〜82 mの範囲であり、平均75 mであった。2012年の範囲は71〜100mであり、

平均は90 mであった。2007年のハブ高さは64〜70 mの範囲であったが、2012年に設置され

た風車の多くのハブ高さは80mであった。これらの傾向は、図4-4および図4-5に示されてい

る。風車、ロータ、公称容量の一般的な大型化傾向は、この期間の風車技術の国際的な傾

向と一致する。一方、図4-2に示す風力発電所の規模の大型化傾向は、ノルウェーのサンプ

ルおよび一定年度におけるプロジェクト数の影響を受けやすい。例えば、2002〜2005年に

ノルウェー最大のSmøla風力発電所(150 MW)が運転開始された。サンプルは小規模である
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が、後年に認可または申請されたプロジェクトを見ると、ノルウェーの将来の風力発電開

発は、大規模な風力発電所(50MW超)が主力であることが示されている。これは、人口密

度の高い国とは異なり、ノルウェーには依然として豊富な風資源を有する、広大な無人地

帯が存在するためであろう。 
 

 

図4-3 2007年〜2012年の風車公称容量の傾向 
 
 

図4-4 2007年〜2012年の風車ロータ直径の傾向 
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図4-5 2007年〜2012年にかけての風車のハブ高さの傾向 
 

プロジェクトのパフォーマンス 
 
ノルウェーは、特に海岸沿いおよび樹木限界線上の平坦な山頂に、風資源に富む広大な

地域を有している(ノルウェーの土地面積の約半分が樹木限界線上にある)。ノルウェーの

初期の風力発電開発では、一般に、人口中心地から遠く離れた沿岸地域にある最高風速地

域を重点化していた。また、長年にわたり、この種のサイトの欠点(例えば、極端な風や乱

気流)もより理解されてきている。 
2007〜2012年に運転開始された風力発電所は、風資源に富む沿岸 / 山間地帯にあると言

えるが、以下の図4-6に示すように、平均年間風速が相対的に低いサイトに向かう傾向があ

る。一部の国では、風資源が豊富なサイトがすでに開発されているため、低風地域におけ

る上記の傾向は明らかになったが、この説明はノルウェーでは成立しない。ノルウェーで

は年平均風速が非常に高い未開発地域が多く存在する。しかし、その理由は、一般的に、

これらのプロジェクトの系統連系コストが高いか、中央ノルウェーのFosen地域の場合のよ

うに、系統連系の整備中にプロジェクトが保留状態になるためである。 
 
同時期、低風速および中風速用に設計された風車技術が劇的な進歩を遂げた。風車の国

際電気技術委員会(IEC)分類は、一部、風車設計の年平均風速で決定するところがある。ノ

ルウェーでは、クラスI サイトが利用可能であるが、IECクラスII さらにIIIの風車の対応

サイトに関心が高まっている。2012年以前は、ノルウェーの風車はすべて、年平均風速や、

風速、乱気流が高いためIECクラスIであった。しかし、2012年にノルウェーに設置された

風車は、約半数がIECクラスII(図4-7)となっている。 
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図4-6 2007年〜2012年に設置されたプロジェクトの年平均風速 
 

図4-7 風車IECクラス、2007年〜2012年 
 
発電電力量の観点から見ると、2007年と2012年の発電所は、全負荷時間が3,000時間をわ

ずかに下回る程度の、比較的良好なパフォーマンスを示している。下の図4-8は、2群の風

力発電所の、最小値、最大値、発電電力量による加重平均を示している。数値から明らか

なように、2012年の風力発電所のパフォーマンスは2007年より若干良好である。また、両

群の風力発電所が、ノルウェーの風力発電所のすべての施設と比較して、良好に機能して

いることは注目に値する。ノルウェーでは、2013年の発電電力量による加重平均は、全負

荷時間にして平均2,555時間となり、ほぼ通常の風の強さの年であった。本研究では、風力

発電所固有の風力発電指数として、実際の年間発電電力量データに基づき、NVEにより風

車の通常の全負荷時間を算出した。これらの方法の詳細については、NVEの年間風力発電
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電力量レポートを参照されたい原注45。 
 

 

図4-8 2007年〜2011年に導入され、2012年に運転されるプロジェクトの全負荷時間 
 

投資コスト 
 
NVEの投資コストのデータは、最終投資コストの監査報告書で構成され、これらは風車、

基礎、内部系統連系、外部系統連系接続、土地取得、土木工事、プロジェクト開発に分類

される。商業上の秘密に関する法律により、プロジェクトが特定されない程度にこうした

コストの集計を行わなければならないが、風力発電所の各群はCAPEXの要素のほぼすべて

の要素(資本的支出、投資コスト)を幅広く網羅していることは注目に値する。 
2007年および2012年の風力発電所の平均CAPEXを図4-9に示す。同時期は国際的に風車

価格が下落したが、2007年と2012年の間にノルウェー風力発電所の平均CAPEXが実際に著

しく増加したことが、数値から読み取れる。 
2007年から2012年にかけての、このCAPEXの増加は、同期間中に実施された補助金制度

が少なくとも一部、原因していると考えられる。Enova SF社は、風力発電所に数回にわた

り、直接投資補助金を付与した。各回では、投資に適するプロジェクトのみが申請するこ

とができ、最もすぐれたプロジェクトに対し投資コストの一定の比率で付与された。 
これは、実際には、プロジェクトの計画段階がどの程度進んでいるか、短期的に建設さ

れるか否かによって、資金調達の各回におけるプロジェクト間の競争が大きく左右される

ことを意味した(認可プロジェクトの多くは、過去、送電線の整備のため保留されている)。

事実、Enova社の資金調達を受けているプロジェクトは、国家的な意味で例外的なプロジェ

クトである必要はなく、同一の回で資金調達される比較的少数の他のプロジェクトとの間

で、最も優れていたことを意味する。その場合、当該作業で用いられる小規模なサンプル

の不確実性を強調することが重要である。 

 
原注45 http://www.nve.no/no/Energi1/Fornybar-energi/Vindkraft/Vindkraftproduksjon-2013/ 
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図4-9 2007年〜2012年に導入されたプロジェクトの投資コスト 
 
Enovaの資金調達メカニズムにおいて、2007年から2012年までコストが上昇したことを説

明するもうひとつの方法は、2008年から2010年の間に、直接投資補助金がCAPEXの25％か

らCAPEXの50％に増加したことである。これは、後続するプロジェクトの事業者が、旧プ

ロジェクトの事業者として、コストダウンによる同一のインセンティブが得られなかった

ことを意味する。これは下図から明らかであり、特に土木工事およびプロジェクト管理の

EUR/kW費用が2007年から2012年にかけて大幅に増加したことを示している。 
 

図4-10 2007年から2012年のCAPEXの内訳 

 

運転維持費 
 
本研究では、ノルウェーの風力発電所の運転維持費に関し、信頼性の高いプロジェクト

別データを入手することはできなかった。NORWEAの業界調査の結果を使用し、風力発電



100  

所の所有者に対して運転維持費の一般的な費用について質問した。調査の結果、Enova SF
社46が発表した施工前の見積もりによると、風力発電所の耐用年数当たりの維持費は約

0.020ユーロ/kWhである原注46。こうしたコストの相対的な内訳の例を図4-10に示す。これら

の結果は、ノルウェー風力発電協会(NORWEA)の実施調査に基づいており、運転維持費に

対する3大拠出金は、降順で、サービス契約、系統連系アクセス料金、電力需給調整費となっ

ている。 
 

図4-11 2007年〜2012年に導入されたプロジェクトの運転維持費の推定平均内訳 
 

資金調達コスト 
 
資金調達構造については、プロジェクト別のデータは入手できなかった。これらは、限

定データ、文献レビュー、NORWEAおよび融資機関からの一般的なデータに基づき推定さ

れた。 
ノルウェーの再生可能プロジェクトは、従来、ノルウェーのエネルギー会社/公益事業会

社が所有し、資金提供を行ってきた。2009年以降、電力価格の安値下落(および2012年から

の電力証書)は、再生可能な投資の収益性を制限している。電気および電力証書の販売によ

る収入の流れは、きわめて不確実性が高いことを示している。北欧の電力余剰と相まって、

収益性への期待が減少し、再生可能なプロジェクトへの投資リスクが高まっている。これ

は、2007年から2012年の期間、リスクプレミアムを高め、必要な資本利益率を増加させた

と考えられる。しかし、程度はさまざまであるがリスクゼロの金利が2007年から2012年に

かけて大幅に下落したため、これは相殺された。 
自己資本割合は、持続的な収入の低下により、2007年から2012年に減少したと考えられ

る。収益性が低く、経済マージンが乏しいため、将来のプロジェクトでは、銀行、輸出金

融機関、年金基金、債券市場のより高度なカスタマイズと相互作用により、新たな資金調

達ソリューションが必要となることが予想される。モデリング分析では、WACCに相当す

る必要な自己資本利益率を100％と推定している。 
2007年および2012年に建設された風力発電所では、WACCは一定して5％と推定された

 
原注46 http://www.enova.no/download.aspx?object_id=C2474F61250D4B9197B1A37F5786C036 
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(実質期間、税引き後)。ノルウェー中央銀行の金融政策の運用目標として、2.5％の長期実

行インフレ率が設定された。 
 

収入と政策に対するインセンティブ 
 
2001年から2010年までノルウェー風力発電所の財政支援は、国有企業のEnova SFによっ

て商業的に実行可能なだけのプロジェクトを支援することを目標として、ケースバイケー

スで行われた。2006年から2008年に建設された発電所(Kjøllefjord、Valsneset、Bessakerfjellet)
は、投資費用の平均約25％を対象とする現金前貸しの補助金を受領した。2011年から2013
年に建設された発電所(Høg-Jæren、Fakken、Ytre Vikna、Lista、Midtfjellet)では、この支援

は平均で約50％に増加した。 
2012年以降、ノルウェーの風力発電を含む再生可能な新規の発電事業者は、電力証書を

通じて財政支援を受けている。証書を得るためには、プロジェクト所有者は他の公共プロ

グラムから補助金を受け取ることはできない。Enova社の投資補助金を早期に受領し、2012
年に運転を開始した発電所の所有者は、Enova社の補助金を払い戻す代わりに、証書制度に

参加する機会が与えられた。しかし、2012年でこれを選択した発電所所有者はおらず、本

章で提示する2012年プロジェクトはすべてEnova社を通じて資金提供されたものであった。 
電力証書制度の下では、認定された発電所は発電するMWhごとに15年間にわたって証書

を1通受領する。したがって、認定された再生可能エネルギー発電所の所有者は、市場で2
つの商品、つまり電力と証書を有することになる。これらは共に独立して販売することが

でき、収入の流れには極めて不確実性がある。2012年から2014年にかけて、証書を有する

ノルウェーの発電事業者は、(証書の平均スポット価格に基づいて)平均約20ユーロ/MWh
を受け取った。このシステムでは、テクトロジーニュートラル(技術中立)である。すなわ

ち、すべての再生可能技術はMWhあたりの証書の数が同一であり、風力発電による特定の

割当量はない。しかし、ノルウェーおよびスウェーデンにおいて新たに再生可能エネルギー

の発電電力量を26.4 TWhにするという目標を達成するためには、安価な再生可能エネル

ギーの利用可能性が限定的であるため、新たに大規模な風力発電を実現しなければならな

いと考えられる。これは、電力証書価格に影響を与え、長期的に電力と証書の売上収入が

風力発電のLCOEを相殺すると考えられる。 
証書の作成は、すべての電力利用用者が一定割合の使用電気量に相当する証書を購入す

る、割当義務と呼ばれる要件によって求められる。2012年は、割当義務を負うノルウェー

市場参加者は、消費電力量の3％に相当する電力証書を購入する必要があった。割当は2020
年まで徐々に増加し、これによって電力証書の需要が増加している。 

 
2008年と2012年におけるノルウェーの風力発電コスト 
 
2008年および2012年における一般的な風力発電プロジェクト 

 
2008年と2012年のノルウェーにおける風力発電のLCOEを示すため、各サンプルの設備

容量で加重平均した投資コストを使用した。また、2014年の理論的な標準プロジェクトを

提示する。 
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モデルの入力の前提条件 
 

表4-2 ノルウェーの風力発電プロジェクトの特徴 

 単位 2008 2012 2014 * 

風車容量 MW 2.3 2.5 3.0 

風車基数 基 17 24 30 

ロータ直径/ハブ高さ m/m 75/66 93/79 100/80 

ハブ高さにおける年平均風速 m/s 8.8 7.9 8.0 

全負荷時間 時間 2,860 2,963 3,200 

耐用年数 年 20 20 20 

投資コスト ユーロ2012/kW 1,386 1,592 1,359 

固定運転維持費 ユーロ/kW N/A N/A N/A 

変動運転維持費 ユーロセント/kWh 2 2 2 

撤去費 ユーロセント/kWh 0 0 0 

* 2014年の理論的標準プロジェクト 
 

表4-3 ノルウェーの風力発電 

 単位 2008 2012 2014 * 

資本利益率 % N/A N/A N/A 
負債利益率 % N/A N/A N/A 
自己資本割合 % 100 100 100 

負債割合 % N/A N/A N/A 
ローン期間 年 20 20 20 
法人税率 % 28 28 27 ** 
WACC (実質、税引き後) % 5 5 5 
為替レート ノルウェークローネ/ユーロ 8.2 7.5 8.4 

* 2014年の理論的標準プロジェクト 
** 法人税率は2014年に28％から27％に引き下げられた。 
 

表4-4 ノルウェーにおける風力発電政策と収入インセンティブ 

 単位 2008 2012 2014 * 

電力市場価格 ユーロ/kWh 0.061 0.041 0.031 
先行投資     
補助金 (税ベース) % 25 50 0 
減価償却期間 年 20 20 20 ** 
市場価格証書 ユーロ/kWh N/A N/A 0.016 

* 2014年の理論的標準プロジェクト 
** 2015年以降、ノルウェー政府は減価償却期間を5年に短縮することを提案している。 これは、本書では考

慮しない。 
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財務ギャップ 
 
上記の仮定を用いたECNモデルによると、LCOEが2008年には65ユーロ/MWh、2012年に

は70ユーロ/MWhに増加する計算になる。2014年の理論的標準プロジェクトでは、LCOEは
59ユーロ/MWhと推定される。同一期間の財務ギャップを考慮するために、電力価格と先

行補助金を以下のように含めた。 
市場電力価格は、NASDAQ先物(2008年、2012年、2014年のNordPoolで取引される1年か

ら5年先渡し契約)から2012年ユーロに換算される。対象期間において、価格は大幅に下落

した。ノルウェーにおける電気価格は非常に不確実で不安定であるため、表4-5に示す価格

は2008年、2012年、2014年の価格下落を示してはいるが、これは2008年、2012年、2014年
において開発業者が直面した価格の中心的な事例に過ぎない。 
先行投資(補助金)のユーロ/MWh相当額も、2008年と2012年のCAPEXのそれぞれ25％と

50％の補助金を前提としたECNモデルで計算されている。2014年の標準プロジェクトでは、

電気証書の支援は約21ユーロ/MWhと想定されている。これは、SKM kraftmäklingで取引さ

れる1年～5年間の先行契約に基づき、15年間にわたって付与される。これは、プロジェク

ト耐用年数20年間で約16ユーロ/MWhの平均的な政策効果を表している。これらの基本

ケースの前提条件と、その結果生じる財務ギャップの概要を下の図4-12に示す。この数字

が示すように、後続するプロジェクトの補助金の増加は、電力価格の下落によって相殺さ

れた。つまり、上記の基本的な推定では、2008年のプロジェクトは収益性があり、財務ギャッ

プは–7ユーロ/MWhであったのに対し、2012年のプロジェクトは平均で財務ギャップが ＋
4ユーロ/MWhとなった。こうした前提の下、2014年のプロジェクトの財務ギャップは12
ユーロ/MWhであった。 

図4-12で計算し、提示した財務ギャップは有益な情報であるが、こうした計算の不確実

性を強調することは重要である。それは、それは風力発電所の耐用年数にわたり、電気の

市場価格の不確実性に大きく左右されるためである。図4-13は、2008年、2012年、2014年
のプロジェクトにおける財務ギャップの感度を、風力発電所の耐用年数の平均市場価格に

換算して示したものである。図に示されるように、2012年のグループのプロジェクトは、

45ユーロ/ MWh前後の電力販売による長期収入により利益を上げている。一方、2008年の

プロジェクトでは、LCOEは低下しているが、先行投資の補助金が低下しているため(約

25％、対して2012年のプロジェクトは50%)、約10ユーロ/MWh高い価格が求められる。2014
年の標準プロジェクトは、電力証書収入による平均収入が16ユーロ/MWhとして、43ユー

ロ/MWhの電力価格による利益を上げている。2014年のプロジェクトでは、証書の市場価

格により、図4-13には示されていない不確実性が加わる。 
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図4-12 2008年、2012年、2014年における風力発電収入と政策インセンティブ 
 
ノルウェー政府は、減価償却期間を20年間から5年間に短縮すると同時に、減価償却方法

を定率法から定額法に変更することにより、2015年以降、より有利な減価償却規則を提案

している。ECNモデルで計算すると、LCOEが約3ユーロ/MWhに低下し、ノルウェーの風

力発電プロジェクトのLCOEが低くなる。ただし、本報告書では考慮していない。 
 

図4-13 2008年および2012年のプロジェクトに対するFG感度分析、2014年の標準プロジェクト 

注：FGは電力価格によって異なる。 
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ノルウェーにおける風力発電プロジェクトのまとめ 
 
2007年から2012年の間に、CAPEXはノルウェーの風力発電所において1,386ユーロ/kWか

ら1,592ユーロ/kWに増加した。同時に、平均発電電力量は全負荷時間で2,860時間から2,963
時間と、わずかに増加した。CAPEXの大幅な増加は発電電力量の増加制限を上回るもので

はなく、結果として同期間に、LCOEは65ユーロ/ MWhから70ユーロ/MWhに増加した。 
 
2007年から2012年までのLCOEの増加は、投資の視点から、後続するプロジェクトのた

めの先行投資補助金を倍増させることによってある程度相殺されたが、当期の電力価格が

相対的に劇的に低下したことは、2008年のプロジェクト全体が2012年のプロジェクトより

も収益性が高いとみられることを意味する。 
 
2014年の理論的標準プロジェクトのLCOEは59ユーロ/ MWhと推定され、2012年のプロ

ジェクトと比較して、投資コスト、発電電力量ともに低い。新規の電力証書制度が導入さ

れれば、ノルウェーおよびスウェーデンの市場において競争が激化し、最も収益性の高い

プロジェクトのみが実現されるため、2012年と比較し、将来のプロジェクトコストが減少

することが予想される。こうしたコスト削減は、2014年の標準プロジェクトにおけるLCOE
の大幅な低下に現れているが、2014年の電力証書価格の予測では、このプロジェクトは依

然として財務ギャップを大幅に上回っている。価格の期待値は時間の経過と共に変化する。

このことは、本調査の異なる年度の電力価格の期待値の差異で実証されている。ここに示

されるノルウェーのプロジェクトの収益性は、長期的な電力販売收入に対する感度が極め

て高く、単年度の財務ギャップの計算において、不確実性が高くなる。単年度の平均先物

価格は、例えば、水文学や気温などの短期的な要因によって左右される場合がある。生産

者は長期的に収入をPPAでヘッジするが、PPAの風力発電データを入手することはできな

かった。 
 
長期的には、電力と電力証書の収入の合計が、ノルウェーとスウェーデンの新規の風力

発電プロジェクトのLCOEを相殺すると考えられる。これは、電力証書制度の市場性、具

体的には、新規の再生可能エネルギー発電による発電電力量の目標を達成するための風力

への暗黙の依存によるものである。 
 

表4-5 2008年および2012年のLCOE、収入および政策インセンティブ、財務ギャップ 

  2008 2012 2014 * 
均等化発電原価 ユーロセント/kWh 65 70 59 
収入と政策インセンティブ ユーロセント/kWh 72 66 47 
事業者の財務ギャップ ユーロセント/kWh -7 4 12 

* 2014年の理論的標準プロジェクト 
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附録4-A ノルウェーのサンプルサイズとプロジェクトデータ 
 
本附録には、本章で解説する風力発電プロジェクトの特徴を示す統計が含まれる。表4-6

に、後の表に掲載されるデータのサンプルサイズを示す。表の値は、一定の年の風力発電

プロジェクトの年間設備容量、またはデータベースに含まれている年間設備容量の比率を

示す。たとえば、風車のハブ高さを100％とすると、対応する表およびハブ高さの数値は、

その年に設置された風車の100％を表す。 
 

表4-6 ノルウェーの定義とサンプルサイズ 

国名：ノルウェー 

系統連系規模の定義 
すべての陸上風力発電プロジェクトは1 MW以上であり、プロジェクト内のすべての風車も1 MW以上

である。電力を系統連系し、売電するプロジェクト(例えば、プロジェクトの規模)のみを含む。 
年次データ集計 

少数プロジェクトのため、データは数年度にわたって集計されている。 2006〜2008年に建設された

3つのプロジェクトが用いられた。 
その他の備考 

サンプル 
設備容量 (MW) 

2006〜2008 2011〜2013 
年間設備 – 陸上、系統連系規模のみ 

風力増加量(計) 145 373 
サンプルサイズ – 陸上、系統連系規模のみ   

風力発電プロジェクトサイズ 108 348 
風車公称定格容量 108 348 
風車ロータ直径 108 348 
風車ハブ高さ 108 348 
風車比出力 108 348 
風車IECクラス 108 348 
年平均風速 108 348 
全負荷時間(2012年) 108 348 
投資コスト 108 348 
運転維持費 na na 
資金調達コスト na na 

サンプルサイズ(%) -- 陸上、系統連系規模のみ   
風力発電プロジェクトサイズ 74% 93% 
風車公称定格容量 74% 93% 
風車ロータ直径 74% 93% 
風車ハブ高さ 74% 93% 
風車比出力 74% 93% 
風車IECクラス 74% 93% 
年平均風速 74% 93% 
全負荷時間(2012年) 74% 93% 
投資コスト 74% 93% 
運転維持費 0% 0% 
資金調達コスト 0% 0% 
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表4-7 風車プロジェクト規模の統計 

風力発電プロジェクト規模 (MW) 
 2006〜2008 2011〜2013 
プロジェクト総数   
中央値 36.0 62.2 
25パーセンタイル 36.0 62.2 
75パーセンタイル 36.0 62.2 
最小値 11.5 39.1 
最大値 57.5 110.0 
平均値 36.0 62.2 

 
 

表4-8 風車公称定格容量に関する統計 

風車公称定格容量(MW) 
 2006〜2008 2011〜2013 
風車総数 47 153 
中央値 2.3 2.5 
25パーセンタイル 2.3 2.5 
75パーセンタイル 2.3 2.5 
最小値 2.3 2.3 
最大値 2.3 3 
平均値 2.3 2.5 

 
 

表4-9 風車ロータ直径に関する統計 

風車ロータ直径 (m) 
 2006〜2008 2011〜2013 
風車総数   
中央値 74.8 89.7 
25パーセンタイル 74.8 89.7 
75パーセンタイル 74.8 89.7 
最小値 71 71 
最大値 82.4 100 
平均値 74.8 89.7 
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表4-10 風車のハブ高さに関する統計 

風車のハブ高さ(m) 
 2006〜2008 2011〜2013 
風車総数   
中央値 66 80 
25パーセンタイル 66 80 
75パーセンタイル 66 80 
最小値 64 64 
最大値 70 80 
平均値 66.0 78.6 

 
 

表4-11 平均年間風速に関する統計 

平均年間風速 
 2006〜2008 2011〜2013 
風車総数   
中央値 N/A N/A 
25パーセンタイル N/A N/A 
75パーセンタイル N/A N/A 
最小値 8.4 7.6 
最大値 9 8.5 
平均値 8.8 7.9 

 
 

表4-12 風車IECクラスに関する統計 

風車IECクラス-平均クラス 
 2006〜2008 2011〜2013 
クラス I 100% 52% 
クラス I/II   
クラス II  48% 
クラス II/III   
クラス III   
平均 1.0 1.5 
風車総数   
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表4-13 全負荷時間に関する統計 

2012年の全負荷時間 (設備利用率×8784に相当) 
プロジェクト運開年 2006〜2008 2011〜2013 

中央値 N/A N/A 
25パーセンタイル N/A N/A 
75パーセンタイル N/A N/A 
最小値 2626 2325 
最大値 3053 3156 
発電電力量による加重平均 2860.2 2963 

 
 

表4-14 投資コストに関する統計 

風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ユーロ/kW) 
 2006〜2008 2011〜2013 
中央値 N/A N/A 
25パーセンタイル N/A N/A 
75パーセンタイル N/A N/A 
最小値 1386 1592 
最大値 1386 1592 
設備容量による加重平均 1386 1592 

 
 

風力発電プロジェクト投資コスト (2012年 ドル/kW) 
 2006〜2008 2011〜2013 
中央値 N/A N/A 
25パーセンタイル N/A N/A 
75パーセンタイル N/A N/A 
最小値 1780.8 2045.5 
最大値 1780.8 2045.5 
設備容量による加重平均 1780.8 2045.5 
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第5章  欧州連合における風力発電開発 
 
著者： Roberto Lacal-Arántegui. Scientific Officer, Institute for Energy and Transport, Joint 

Research Centre, European Commission 
 
本章の引用文献：Lacal-Arantegui, R. (2015). “Wind energy Development in the European 

Union,” Chapter 5. Hand, M. M., ed., IEA Wind Task 26 - Wind technology, Cost, and 
Performance Trends in Denmark, Germany, Ireland, Norway, the European Union, and the United 
States: 2007–2012. NREL/TP-6A20-64332. Golden, CO: National Renewable Energy Laboratory. 
pp. 121-136. 

 
本章では、欧州連合(EU)加盟国28カ国のうち、以下の26カ国の風力発電の開発について

集約的に解説する。すなわち、オーストリア、ベルギー、ブルガリア、クロアチア、キプ

ロス、チェコ共和国、デンマーク、エストニア、フィンランド、フランス、ドイツ、ギリ

シャ、ハンガリー、アイルランド、イタリア、ラトビア、リトアニア、ルクセンブルク、

オランダ、ポーランド、ポルトガル、ルーマニア、スロバキア、スペイン、スウェーデン、

英国。最近、EU加盟国となったクロアチアは、分析対象期間中EU非加盟国であった期間

もあったが、含まれている。また、マルタおよびスロベニアの2加盟国は、期間中の風力発

電設備容量がないため、これに含まれていない。 
 

国内の風力発電容量、発電電力量、目標値 
 
2008年から2012年の間、欧州連合(EU)に設置された累積容量に大幅な増加がみられ、2007

年末の56.5GWから2012年末には106GWに倍増した。図5-1は、陸上/洋上の累積および年間

設備容量、2015年および2020年までのJRC原注47による予測を示す。容量データはすべて年末

時点でのデータである。 
風力発電設備容量による発電電力量は、2012年には206 TWhであり、EU最終消費電力量

の7.3％であった。設備利用率による平均加重、つまり、2012年に設置された12 GWが年間

を通して設置されたと考えると、23.4％であった。2012年の電力ミックスにおける風力発

電比率の高い国は、デンマーク(30％)、ポルトガル(20.4％)、スペイン(18％)、アイルラン

ド(16％)、ドイツ(8.8％)であった(出典：JRC/Eurostat)。 
 

表5-1 EUに設置された累積設備容量 

(GW) 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 
推定値 

2020 
推定値 

陸上 55.6 63.5 73.2 82.0 90.7 101.4 110.7 120.8 131 180 
洋上 1.12 1.50 2.07 2.96 3.83 4.99 6.56 8.05 11 23 

 
  

 
原注47 欧州委員会総局のひとつである共同研究センター(JRC: Joint Research Centre)は、「政策サイクル全体を通じて、

独立しなおかつエビデンスベースの科学技術的支援をEUの政策に提供する」ことを使命としている。この使命を

果たすために、JRCは本ケースに関わる風力発電技術の研究開発能力を有している。 
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表5-2 EUに設置された新規設備容量 

(GW) 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 
推定値 

2020 
推定値 

陸上 8.11 7.90 9.74 8.78 8.79 10.89 9.59 10,31 10.0 10.0 
洋上 0.32 0.37 0.58 0.88 0.87 1.17 1.57 1.48 3.0 2.5 

 
 

 

図5-1 EUにおける累計および新規風力発電設備容量および2015年および2020年の予測 
 

収入と政策に対するインセンティブ 
 
当該期間の風力発電電力量の支援スキームは、固定価格買取制度(FIT)が主流であった。

この制度は、系統連系に販売される電力の単位当たりの固定収入を保証することにより、

プラント運営会社のリスクを低下させ、最大の有効性を確保している。2012年末のEU累積

設備容量の76％はFIT制度、7％はフィードインプレミアム(FIP)制度の下に導入された。こ

れとは対照的に、設備容量の17％は、グリーン証書制度および/または入札制度につながる

総発電電力量(ポートフォリオ計画とも呼ばれる)につき、風力発電の義務的割当量に基づ

く制度の下に導入された。表5-3は、EU加盟国を主要な支援制度のタイプ別に示す

(Serrano-González & Lacal-Arántegui, 2015)。 
 

表5-3 EU加盟国と風力発電の主要支援制度 

 Member State 
固定価格買取制度 
(FIP) 

オーストリア、ブルガリア、キプロス、チェコ共和国、スペイン、フラン

ス、ギリシャ、ハンガリー、クロアチア、アイルランド、イタリア、リト

アニア、ルクセンブルク、ポルトガル 
フィードイン 
プレミアム (FIP) 

ドイツ、デンマーク、エストニア、スペイン、フィンランド、ラトビア、

スロベニア、スロバキア、英国 
グリーン証書 ベルギー、ポーランド、ルーマニア、スウェーデン、英国 
入札 イタリア、ラトビア、ポルトガル 
なし マルタ 
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いくつか説明すると、一部の加盟国は、過去数年間で、多少なりとも支援を段階的に廃

止または完全に中止しているが、これらについても、表に記載している。それ以外では、

陸上風力発電に適用される複数の、主要支援制度を有しているものがあり、事業者は特定

の状況下で選択することができる。最後に、一部の国では風力発電用のアンシラリーまた

は「セカンダリ」支援制度が提供されている。その影響は限定的であり、それ自体で風力

発電の成長を維持することはできない。  これには、補助金、融資、免税等がある

(Serrano-González & Lacal-Arántegui, 2015)。 
固定価格買取制度や、フィードインプレミアムですら、現在の料金をはるかに上回る再

生可能エネルギーさらなる成長を促す上で、深刻な問題を生じると考えられる。電力市場

や電力システムに大量の再生可能エネルギーを連系するために、EUは最近、入札制度を優

先してFIT制度を段階的に廃止し始めた。この移行の途上にある国には、チェコ、ドイツ、

スペイン、英国などがある。 
 

2007年以降のEUにおける陸上風力発電プロジェクトの傾向 
 
ここでは、系統への売電か、主として自己消費かに関わらず、0.5 MWを超える風車を含

む風力発電施設を検討する。 
本研究は、2007年から2012年までの、EUにおける大規模な陸上設備容量サンプルを対象

とする。この6年間に54.2 GWの風車が設置された。このうち、平均設備容量と風車名目容

量を分析するため、データサンプルには50.8 GW(全体の94％)が含まれていた。ロータ直

径データと比出力の分析は全体の90％であるが、ハブ高さのデータは多くなく、全体のわ

ずか45％でとなっている。こうして得られたコストデータの商業的感受性は、当然、資本

コストに関するデータがほとんど得られず(当該期間中に設置された総配備容量のわずか

16％)、運転維持費にもまったく影響しなかった。 
 

 

図5-2 風力発電プロジェクトの平均規模の動向 
 

本研究では、大型風力発電所を含むようにバイアスが存在する。それは、データセット
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を改善するため、ハブ高さなど特定のインターネット検索を行う際に、大規模な風力発電

所を最初に選択することによって、有効性を高めようとしたためである。このバイアスは、

ハブ高さの指標においてよくみられると考えられる。 
 

プロジェクトの特徴 
 
当該期間(2007〜2011年)にわたり、欧州の陸上風力発電所の平均規模はほぼ13～14MWと、

ほぼ一定であった。しかし、2012年には大幅に増加し、プロジェクト当たり平均規模は17.2 
MWに達した原注48。図5-2は、2007年から2012年の風力発電所の規模を示している。一定の

年間に商用運転開始した風力発電プロジェクトを示すため、中央値(水平線)、平均値(ダイ

ヤモンド)、25～75パーセンタイル(箱)、最小値および最大値(ひげ)など、箱ひげ図の形式

を使用している。 
各国でパターンを別けると興味深い。ドイツ、フランス、スペインは、風力発電所の平

均サイズは当該期間に亘ってほぼ一定である(ただし、ドイツでは7〜10 MW、フランスで

は11〜15 MW、スペインでは23〜29 MWと、非常に異なってる)。イタリアでは年間平均

規模として、当該期間6年間の始めから終わりまで23MWから約36MWと着実に増加してい

る。発電所の平均サイズで欧州最大の国は上記の国ではなく、新興市場のルーマニアであ

り、2013年、2010年の平均はそれぞれ70MW、73MWである。しかし、これは単一の大規

模プロジェクト(Fântânele-Cogealac)が2010年(348MW)と2012年(253MW)の2段階で建設さ

れたものの平均値であり、必ずしもバランスの取れた状況を示すものではない。 
ドイツの平均的なプロジェクトは8 MW強(6年間のサンプルで1,054プロジェクト、8,816 

MW)であり、小規模なものとなっている。これは、コミュニティ風車で必然的に規模が小

さいため、ドイツ全体の中で大きなシェアを占めており、極めて分散化した市場の様相を

呈している。図5-2を見ると、EU全体の平均風力発電所の規模が該当範囲の上方にあるこ

とがわかる。これもまた、極めて大規模な少数のプロジェクトとともに、小規模なプロジェ

クトが多く占めていることを示している。 
ルーマニアのFântânele-Cogealac 風力発電所だけでなく、英国でも2009年に322 MWとそ

の年で最大規模の風力発電所が設置された。イタリアの風力発電所(2011年は138 MW、

2007年は78 MW)とポルトガル(2008年は112 MW)の風力発電所の規模は、はるかに小規模

であった。 
風車の公称または定格設備容量に示される発電機のサイズまたは定格は、1.75 MWから

2.25 MWへと、29％増加し、着実に増加している。興味深いことに、2009年、2010年、2011
年にそれぞれ1.81 MW、1.88 MW、2.02 MW、2.10 MWと、中間段階はきわめて一定に推移

してしていた。図5-3は風車定格および上限値・下限値の推移も示している。すなわち、1
基当たりの最大公称設備容量は6 MWから、2010年には7.5 MWに増加した。本研究で検討

する下限値の0.5 MWは公称設備容量の最低範囲を示している。 
 最大の陸上風車であるEnercon E-126は訳注2、定格出力6.0 MWで2007年に初めて設置され

た。この風車メーカーは制御システムのイノベーションにより徐々に定格風速を上げ、発

電容量を当初 7.5 MWに、最近では7.58 MWに増加させた。したがって、2008年に設置さ

れた風車が、その後6 MWから7.5 MWに定格を上げた場合も、本報告書の分析では当初の

定格出力のみが考慮される。当該期間中、E-126はドイツ、オランダ、オーストリア、ベル

 
原注48 1つの風力発電所の中で一部分が異なる年に設置された場合は、それぞれ異なる「プロジェクト」とみなす。実

際には、多くの場合、こうした段階的建設は異なる許認可対象となる。 
訳注2 原書執筆時の2015年当時 
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ギーに設置された。 
平均的には、最大規模の風車はオーストリア、ベルギー、デンマーク原注49、フィンラン

ド、ルーマニアに設置された。フランス、ドイツ、ポルトガルはEU平均の1.95 MWを超え

る重要な市場であったが、イタリア、ポーランド、スペイン、スウェーデン、英国の発電

所サイズは平均を下回った。 
風車のロータ直径は、技術の進歩を定義する要素のひとつであるが、2007年平均の74.8 

m(受風面積4,394 m2に相当)から2012年には88.6 m、受風面積6,165 m2となった。これはロー

タ直径が18.4％増加し、受風面積が40.3％増加したことに相当する。こうした増加は、受風

面積と発電電力量との間に強い相関があるため、風車のパフォーマンスの向上に不可欠で

ある。風車の定格出力が変わらない場合、ロータ直径の増加によって、設備利用率が大幅

に増加することになる。 
 

 

図5-3 2007〜2012年のEUにおける風車公称定格容量 
 
各風車の最大搭載ロータ直径は、デンマークおよびスペインに設置されたSiemens社のプ

ロトタイプSWT-6.0-154がこれにあたり、それぞれ154 m、128 mである。さらに、4ヶ国グ

ループ(オーストリア、ベルギー、ドイツ、オランダ)のロータ直径127 m がこれに続く。

また、上記の国では、多くの場合、これらのロータはプロトタイプの風車に対応している。

一方、5カ国(ブルガリア、クロアチア、ギリシャ、ハンガリー、ルクセンブルク)では、100m 
以上のロータ直径を備えた風車は設置されていない。 
平均ロータ直径の数値に関しては、デンマークは93.5 mで、当該期間において全体にロー

タが最大の国であり、ラトビア(最近の大型ロータの設置により、90.5 m)、ルーマニア(89.9 
m)、オーストリア(89.8 m)に大きく水をあけている。フィンランド(86.2 m)に続き、5カ国(ベ

ルギー、ブルガリア、ドイツ、リトアニア、ポーランド)グループは、83.8〜84.4 mと、平

均から0.6 m以内の範囲内にある。最近の増加分が考慮されている場合、デンマークのロー

タ平均107.3 mはフィンランド(102.1 m)とラトビア(101.0 m)を引き離しているが、2012年の

 
原注49 公称容量とロータサイズとの比率に法制度がどのような影響を与えるかについては、デンマークの章を参照のこ

と。 
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主要市場は、94.6m(ポーランド)、90.5m(フランス、ルーマニア、スペイン)、89m(ドイツ、

スウェーデン)、76m(英国)の間で、当該年度の平均値を示している。 
 

 

図5-4 2007〜2012年のEUにおける風車ロータ直径の進化 

 
スウェーデンは、同期間中の平均ロータ直径が最も成長している市場であり、2007年の

61.7mから2012年の89mへと44％の伸びを示し、僅差のポーランドでは43％(66.2mから

94.6m)となっている。デンマークは、2008年と比較して、ほぼ同一の伸び率(32％)を示し

ている(2007年のデータが不十分)。オランダとアイルランドは、平均的なEUの数字を上

回って成長した重要な市場であり、オーストリア、ベルギー、ドイツ、ポルトガルは平均

を下回った。 
英国はまた、平均(70mから76mまで、8.6％)を下回って増加し、この市場は同期間で、

EUにおける平均ハブ高さ71.3mと、アイルランド(68.2 m)、ギリシャ(68.3 m)に次いで3番目

に低い。しかし、当該期間中に3,698 MWを設置したことで、アイルランド(1,004 MW)また

はギリシャ(1,012 MW)の設備のほぼ4倍になったことから、英国の事例の重要性は高まって

いる。英国とアイルランドはヨーロッパで最も大きな風資源に恵まれ、クラスIEC I風車に

適した多くのサイトがあり、低風地域用に設計された風車よりも小型ロータ(同一定格出力

のもの)を使用するなどが、こうしたロータ小型化の主因となっている。しかし、この理論

は年度とは無関係に適用されるため、ロータ自体の推移を裏付けるものではない。 
全体的に、公称容量とロータサイズの進化は、各国における風車の大手製造業者の提供

によるものや乱気流のレベルが影響を及ぼす可能性が高い。ただし、これらの側面は本章

では検討しない。 
風車の比出力の進歩を他のパラメータと無関係に検討すると、結論の余地が少なくなる。

図5-5は、平均比出力が、2007年の391 W/m2から2012年の369 W/m2に減少し、387 W/m2、

382 W/m2、378 W/m2、377 W/ m 2と、中間段階で連続的に減少したことを示す。他の市場(例

えば、米国の章を参照)と比較して、これは大きな減少とはいえない。 
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図5-5 2007〜2012年にEUに設置された風車の比出力の進化 

 
また、興味深いことに、この分析では最後の2年間で増加したのに対し、25％および75％

パーセンタイルの範囲は2008年と2010年の間に特に狭くなっている(また、サイズも非常に

類似していた)。 
最大および最小比出力は、特定設備の影響を受けるため、これらの数値から抽出できる

結論はほとんどない。最大比出力はEnercon社の設備、E126-7.50/7.58 (それぞれ592 W/m2、

598 W/m2)、E44-900 (592 W/m2)に対応し、これらの設備はすべて、毎年設置される。一方、

最小比出力の設置風車は、Leitwind社 LTW77-800/850/1000kW (それぞれ173 W/m2、184 
W/m2、216 W/m2)である。しかし、当該期間におけるE126およびLeitwind社の風車は、い

ずれも比較的珍しい。より一般的な設備に焦点を当てると、Nordex社 N117/2400 (223W/m2)、
Vestas V100-1.8、Siemens社 SWT-2.3-113(ともに229 W/m2)の比出力は最低で、同時に、全

体の施設レベルに及ぼす影響は高いことが示される。特に、これら3台すべての設備は、

V100-1.8の場合は2009年直前に、N117/2400およびSWT-2.3-113の場合は2011年直前に発売

された。 
図5-6に示す風車のハブ高さの進化は、一方では、より高所でより強風を求める技術改良

の結果であり、他方では、大型化したロータを収容するためのより高いタワーの必要性へ

の対応である 。 
EUの2007年から2012年までの期間、平均ハブ高は81.1 mから96.8 m(+19％)に増加した。 

サンプルの加重平均は若干異なり、2007年の81.9 mから2012年の96.6 mへと増加した(+ 
18％)。 
平均的なハブ高さが高い国は、オーストリア(109.2 m)とドイツ(101.7 m)であり、ともに

風資源が総じて低い。しかし、2012年に平均高さが最も高い風車がフィンランド(122.7 m)
に、次いでドイツ(118.9 m)、オーストリア(111.2 m)に設置された。高さが最大の風車は、

ポーランドに2012年に設置され、高さ160m、Fuhrländer社によるトラス式鋼プロトタイプ

であった。ドイツでは2009年以降、Fuhrländer社、Vestas社、Enercon社、Nordex社により毎

年140mのタワーが設置された。 
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図5-6 2007〜2012年のEUにおける風力発電所のハブ高さの進化 

 
結論として、期間中は、名目出力の増加よりもロータサイズを大型化する傾向があり、

このことは平均比出力の低下によって示された。 
 

プロジェクトのパフォーマンス 
 
図5-7は、EUレベルで集計された風力発電パフォーマンスの概要であり、設備容量、発

電電力量、年間設備利用率を示している。指標として、10年平均設備利用率22.3％が示さ

れている。 
残念ながら、EUレベルでは信頼性に足るデータが入手できず、ある年度に設置された風

車のパフォーマンスを区別することはできない。EU連合統計局 (Eurostat) データからは、

風車全体、年次平均、国別の分析のみが可能である。しかし、プロジェクトのパフォーマ

ンスに近いデータとして、陸上発電と洋上発電をともに対象とする国別データ、またはEU
レベル(図5-7を参照)での集計データから抽出することができる。 

EUの集計レベルは、過去10年間、施設全体で設備利用率の明確な増加を示している(2000
年の20％以下から2012年には23.4％)。しかし、この改善がなぜ生じ、またどこで生じたの

かについては明らかではない。また、このデータは、2010年同様に、年間の風資源の低下

など、年間数値が大きく変動する可能性も示している。 
一定の国別データは、Eurostatに報告されたデータと同様、図5-8に掲載されている。こ

のグラフは、(a)欧州レベルでの集計によって、発電電力量にみられる年毎の大きな差を平

滑化するなど、重要な影響を及ぼすこと、(b)全負荷時間の大きな差はすでに各国間で発生

していることを示す点で、非常に興味深い。 
 

投資コスト 
 
コスト情報の統計サンプルは、合計設備容量に比べて非常に小さく、約16％である。ま

た、データソースの違いがある。すなわち、風力発電のJRCデータベースが技術の指標に

用いられていたのに対し、費用の指標には、風力発電プロジェクトのBloomberg New Energy 
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Finance (BNEF) データベースのヨーロッパの部分が研究基礎として採用された。 
 

 

図5-7 EUにおける風力発電パフォーマンスの概要 
 

 

図5-8 年度別、全負荷時間におけるパフォーマンス(国別) 

出典：JRC/Eurostat 
 
こうした小規模なデータセットではあるが、新たな傾向は他の業界機関やIEA風力実施

協定の加盟国などの機関が発行する他の報告書と強く一致する。すなわち、コストは2010
年に急上昇し、ゆっくりと減少を始め(2011年)、減少の足取りはより明確になった(2012
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年)。 
図5-9はこの推移を示しており、上記の傾向はいくつかの指標(平均、中央値、パーセン

タイル(25％〜75％)の差)から見ても明らかである。 
 

 

図5-9 2007-2012年のEUにおけるプロジェクト投資コスト 
 
第2の要素は、風車の名目出力と同様、上記の他の技術的側面とは異なり、25％と75％パー

センタイルとの間の差が一般に小さいことに注意する必要がある。これは、狭帯域でのプ

ロジェクト費用の集中と、非常に高価か、驚くほど安価な他のプロジェクトの存在を示し

ている。これらの差を生じさせる要因の分析は、本報告書の目的を超えているが、複雑な

地形が輸送コストと設置コストを増加させ、規模の経済、既存の風力発電所の延長または

設備更新によってシナジー効果をもたらし、コスト削減につながる可能性があることは、

一般に理解されている。きわめて高額のコスト例は、実証要素の高いプロジェクトやプロ

トタイプに割り当てられる。本書に掲載されるものも、商用コストを表すものではない。 
2005年の風力発電所の平均容量加重による設備投資額は、2007年の1,483ユーロ/kWから

2011年の1,890ユーロ/kWに増加し、2012年には1,743ユーロ/kWに減少した。 
この図には、ここで説明するいくつかの境界条件がある。まず、サンプルサイズ(16％)

が非常に小さい。他方、同一ソース(BNEF)からの風車価格と風車の典型的比率(65％～70％)
とを照合すると、より低い数値が示される。例えば、2012年には、Bloomberg New Energy 
Financeの「風車価格指標H2 2013」報告書で、(中国を除く)世界の平均風車価格は940ユー

ロ/kWであると発表された。仮に風車コストと設備費の比率を67％と仮定すると、2012年
の平均コストは1,400ユーロ/kWの設備容量となり、上記の1,743ユーロ/ kWを大幅に下回る。 
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附録5-A 欧州連合(EU)のサンプルサイズとプロジェクトデータ 

 
本附録に、本章で説明する風力発電プロジェクトの特徴を示す統計を示す。表5-4に、後

の表に掲載するデータのサンプルサイズを示す。表の値は、風力発電プロジェクトの年間

設備容量、またはデータベースに含まれる年間設備容量の比率に対応している。たとえば、

風車のハブ高さを100％とすると、対応する表およびハブ高さの数値は、その年度に設置さ

れた風車の100％を表す。 
 

表5-4 EUの定義とサンプルサイズ 

国名：欧州連合(EU-27) 
系統連系規模の定義 

ここで言う系統連系規模とは、電力を系統連系して販売するか、主に自己消費に使用するかに関わ

らず、1 MWを超えるウインドファームまたは風車を指す。 
年次データ集計 

EUではデータ集約の必要はない。 
その他の備考 

EWEA統計からの風力設備総計(すべて、洋上風車を差し引いている) 
サンプル 設備容量(MW) 

2007 2008 2009 2010 2011 2012 
年間設備 - 陸上、系統連系規模のみ 

風力増加量(計) 8,236 7,895 9,740 8,777 8,790 10,888 
サンプルサイズ-- 陸上、系統連系規模のみ       

風力発電プロジェクトサイズ 13.3 13.0 13.9 13.7 13.0 17.2 
風車公称定格容量 1.75 1.82 1.88 2.02 2.10 2.25 
風車ロータ直径 74.8 77.1 79.0 82.4 84.1 88.6 
風車ハブ高さ 81.1 79.3 85.2 89.1 92.3 96.8 
風車比出力 391 387 382 378 377 369 
風車IECクラス       
年平均風速       
全負荷時間(2012年)       
投資コスト 1,905 2,202 2,218 2,398 2,429 2,240 
運転維持費 na na na na na na 
資金調達コスト na na na na na na 

サンプルサイズ(%) -- 陸上、系統連系規模のみ       
風力発電プロジェクトサイズ 101% 101% 107% 95% 87% 75% 
風車公称容定格量 105% 101% 107% 96% 89% 77% 
風車ロータ直径 1% 1% 1% 1% 1% 1% 
風車ハブ高さ 1% 1% 1% 1% 1% 1% 
風車比出力 5% 5% 4% 4% 4% 3% 
風車IECクラス 0% 0% 0% 0% 0% 0% 
年平均風速 0% 0% 0% 0% 0% 0% 
全負荷時間(2012年) 0% 0% 0% 0% 0% 0% 
投資コスト 23% 28% 23% 27% 28% 21% 
運転維持費 NA NA NA NA NA NA 
資金調達コスト NA NA NA NA NA NA 
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表5-5 風車プロジェクト規模の統計 

風力発電プロジェクト規模 (MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
プロジェクト総数 625 611 753 611 584 473 
中央値 8.4 8.0 8.0 8.0 8.0 9.2 
25パーセンタイル 3.5 3.0 4.0 2.6 4.0 4.0 
75パーセンタイル 18.7 17.2 16.2 16.0 16.0 22.0 
最小値 0.6 0.6 0.6 0.5 0.5 0.5 
最大値 77.4 112.0 322.0 347.5 138.0 252.5 
平均値 13.3 13.0 13.9 13.7 13.0 17.2 
サンプル(MW) 8331 7968 10446 8348 7603 8152 

注記：ビハインド・ザ・メーター訳注3 (すなわち、オフテイカー訳注4の「オンサイト訳注5」) では

ない0.5 MW以上のすべての風車またはプロジェクト。 

 

表5-6 風車公称定格容量に関する統計 

風車公称定格容量(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 4962 4366 5536 4179 3716 3738 
中央値 2 2 2 2 2 2.21 
25パーセンタイル 1.3 1.5 1.8 2 2 2 
75パーセンタイル 2 2 2 2.3 2.3 2.5 
最小値 0.6 0.6 0.6 0.5 0.5 0.5 
最大値 6 6 6.15 7.5 7.5 7.58 
平均値 1.75 1.82 1.88 2.02 2.10 2.25 
サンプル(MW) 8307 7937 10446 8344 7546 8139 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない0.5 MW
以上のすべての風車またはプロジェクト 

 
  

 
訳注3  電力計の内側。すなわち自家消費のこと。 
訳注4 一般に、プロジェクトが生み出す製品やサービスなどを購入する者のこと。ここでは、例えば発電プロジェクト

で電力供給を受ける電力会社などを指す。  
訳注5  敷地内の設備のこと 
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表5-7 風車ロータ直径 

風車ロータ直径(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 4770 4167 5235 4128 3622 3645 
中央値 77 82 82 82 90 90 
25パーセンタイル 62.5 70 71 80 82 82 
75パーセンタイル 90 90 90 90 90 100 
最小値 40 44 43 37 44 40 
最大値 127 127 128 127 127 154 
平均値 74.8 77.1 79.0 82.4 84.1 88.6 
サンプル (MW) 7932 7570 9845 8258 7341 7971 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない0.5 MW
以上のすべての風車またはプロジェクト 

表5-8 風車の比出力に関する統計 

風車の比出力 (W/m2) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 4770 4167 5235 4128 3622 3645 
中央値 379 379 379 379 364 336 
25パーセンタイル 322 322 314 314 314 314 
75パーセンタイル 442 400 400 398 436 433 
最小値 236 283 217 217 214 169 
最大値 592 592 592 592 592 598 
平均値 391 387 382 378 377 369 
サンプル (MW) 7932 7570 9845 8258 7341 7971 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない0.5 MW
以上のすべての風車またはプロジェクト 

 

表5-9 風車のハブ高さに関する統計 

風車のハブ高さ(m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 1633 1998 2618 2239 1840 1598 
中央値 80 78.5 80 90 95 98 
25パーセンタイル 70 70 74.3 78.5 78.5 80 
75パーセンタイル 95 88.6 100 100 105 105 
最小値 40 40 40 35 45 40 
最大値 138 135 140 140 140 160 
平均値 81.1 79.3 85.2 89.1 92.3 96.8 
サンプル (MW) 3133 3769 5339 4699 3881 3718 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない0.5 MW
以上のすべての風車またはプロジェクト 
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表5-10 プロジェクト投資コストの統計 

風力発電プロジェクト投資コスト (ユーロ2012/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 1510 1565 1726 1736 1719 1644 
25パーセンタイル 1355 1421 1535 1573 1584 1494 
75パーセンタイル 1595 1817 1992 2028 1901 1823 
最小値 1108 1000 470 1160 616 950 
最大値 2309 4993 4102 2758 2620 3288 
設備容量による平均加重 1483 1714 1726 1866 1890 1743 
 
風力発電プロジェクト投資コスト (ドル2012/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 1940 2010 2218 2231 2209 2113 
25パーセンタイル 1741 1825 1972 2021 2035 1920 
75パーセンタイル 2049 2335 2559 2606 2442 2342 
最小値 1423 1285 604 1491 791 1221 
最大値 2967 6415 5271 3544 3366 4225 
設備容量による平均加重 1905 2202 2218 2398 2429 2240 
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第6章  米国における風力発電の開発 
 
著者：M. Maureen Hand (National Renewable Energy Laboratory、Kathy Belyeu (Belyeu 

Consulting)、Eric Lantz, (National Renewable Energy Laboratory、Ryan Wiser (Lawrence Berkeley 
National Laboratory)、Mark Bolinger (Lawrence Berkeley National Laboratory), and Ben Hoen 
(Lawrence Berkeley National Laboratory) 

 
本章の引用文献：Hand, M. M., Belyeu, K., Lantz, E., Wiser, R., and Bolinger, M., (2015). 

“Wind Energy Development in the United States,” Chapter 6. Hand, M. M., ed., IEA Wind Task 26 
- Wind Technology, Cost, and Performance Trends in Denmark, Germany, Ireland, Norway, the 
European Union, and the United States: 2007–2012. NREL/TP-6A20-64332. Golden, CO: 
National Renewable Energy Laboratory. pp. 137-160. 

 
国内の風力発電容量、発電電力量、目標値 

 
2012年には、米国における風力発電の年間発電電力量の増加量が過去最高を記録した。

これは、2012年末に予定されていた連邦税制優遇措置の満了と、最近の風力発電技術のコ

ストおよびパフォーマンスの改善が理由に挙げられる。風力発電は、2012年に米国で全発

電容量の増加分の43％を占めた。これは、当該年度のすべての新規発電容量のうち、最大

の供給源となっている。米国エネルギー情報局は、2012年および前年の増加によって、2013
年は風力発電が全米の電力供給の4.5％を占めたことを報告している(EIA 2014)。 
同時に、米国の風力発電業界は、引き続き不確実性に直面している。連邦政府の税制優

遇措置の延長が不確実であるため、2012年にプロジェクトパイプラインが大幅に減少し、

2013年は過去10年間で生産容量増加のペースが最も遅い年となった。天然ガスの価格低迷、

電力需要の伸び悩み、州の再生可能エネルギー・ポートフォリオ基準(RPS)による限定的な

短期需要の低迷が続き、2016年までの短期的な成長を支援する連邦税制優遇措置が実施さ

れ、中期的な(2016年以降の)業界の成長期待も鈍化した。 
図6-1及び表6-1と表6-2は、米国における風力発電設備容量、2015年および2020年のそれ

ぞれの近・中期予測(BNEF, 2014)を示している(Wiser and Bolinger, 2014)原注50。米国には、全

国の風力発電開発に関する、法的拘束力のある長期目標がない。オバマ大統領は、2020年
までに2012年の風力、太陽光、地熱発電の発電電力量を倍増させる(拘束力のない)目標を

設定し、2020年までに再生可能エネルギー源から電力の20％を消費する旨を政府機関に指

示する、多くの大統領令を発行している。各州でも、国レベルのRPSプログラムを通じて、

再生可能エネルギーの法的拘束力のある目標が策定されている。BNEFは、プロジェクトの

パイプライン分析、市況の期待値、州の政策要件、その他の洞察に基づき、2015年と2020
年の予測を策定している。 

2014年の時点で、米国には商業用の洋上風力発電所は設置されていない。しかし、同国

のさまざまな地域が関与しており、一部のプロジェクトは開発の後期段階にある。風力発

電業界は米国ではまだ開発の初期段階にあり、その結果、多くの不確実性や機会が存在す

る。立地、許可、開発活動は、内務省の規制承認開発(2013年に最初の競争リースが発行)

によって支援されている。最近、洋上風力発電所の設置・運用を支援するためのインフラ

が整備されており、米国エネルギー省による実証プロジェクトの支援がこれらの活動を加

速化させる見込みである。あるプロジェクトでは、電力購入契約(PPA)が整理され、連邦税

 
原注50 すべての設備容量は、100 kW超の全風車の年末時点でのデータである。 
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ベースの支援メカニズムの資格を得るために2013年に建設活動が開始された。2013年には、

約4.9GWの洋上風力プロジェクトの開発が進んでおり、PPAに署名し、州または連邦政府

の水域で暫定リース契約または商業リースの承認を受けている。また、観測タワーの建設、

ボーリング孔の掘削、地質学的および地球物理学的なデータ収集システムの整備など、提

案されたサイトで基礎研究または地球物理学の研究が行われている。これらのプロジェク

トの一部は、図6-1、表6-1および表6-2の2015年と2020年の予測に示すように、2020年まで

に建設される可能性が高い。 
 

収入と政策に対するインセンティブ 
 
連邦の再生可能エネルギーの発電電力量に対する税額控除(PTC)は、承認された供給源に

おいて発電された電力の1キロワット時税額である。2009年には、再生可能エネルギープロ

ジェクトの事業者は、プロジェクトに投入された当初金額に基づいて、前払費用ベースの

投資税額控除(ITC)を選択することも可能であった。2013年初には、発電電力量と投資税額

控除の適格性の期限が2013年まで延長された。また、条件が変更され、運転開始ではなく

建設開始が承認の条件となった。2014年末にはさらなる拡大が可決され、2014年末までに

建設開始を示すプロジェクトに適格性が拡大された。「安全港規定」条項は、2016年末ま

でに運用可能なプロジェクトの適格性を定めている。 
PTCに加えて、新規再生可能発電プロジェクトの投資家の多くは、再生可能なプロジェ

クト資産の減価償却を加速させることができる。これにより、初期のプロジェクト年度に

関連する連邦課税所得および負担を延長することができる。税額控除と加速減価償却は、

再生可能なプロジェクトの「税制優遇措置」と言われるものを構成する。 
2009年には、2008年の世界的な金融危機以降、議会は税金に依存するITCまたはPTCの代

わりに、事業者が現金支払いを要求できるようにする規定を策定し、タックス・エクイティ

投資家の不足に対応した。このプログラムは、プロジェクト事業者にプロジェクトの資本

コストの30％を前払いの現金支払いの形で受け取る権利を与えた(前述のITCと同一価値

である)。これにより、事業者は、タックス・エクイティ投資家に大々的に依存する必要が

なくなり、連邦税額控除を収益化し、新規投資家を市場に呼び込むことができた

(Mendelsohn et al., 2012)。現金による補助金プログラムは2011年12月31日に失効したが、同

日以前に着工したプロジェクトは補助金の受給資格を得た。 
2014年末には、29州およびワシントンD.C.がRPS政策を取っていた。RPSは、一定量の電

力は再生可能エネルギー源に由来したものとするという要件である。しかし、過去10年間

の再生可能エネルギーの急速な成長を考えると、短期的なRPSの要求はやや控えめである。

既存の法律により、2013年から2025年の間に年間3〜4GWの再生可能エネルギーの平均増

加を促進すると予測されており、その一部は風力発電によるものである(Wiser and Bolinger,  
2014)。 

 
 
 
 



126  

 
 

図6-1 米国の累積/新規風力発電設備容量 

 
表6-1 米国に設置された累積/新規設備容量 

風力発電プロジェクト容量および目標値 (GW) 推定値 

  1999 
以前 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2015 2020 

累積 陸上 2.4 2.5 4.1 4.6 6.2 6.6 9.0 11.5 16.7 25.1 35.1 40.3 46.9 60.0 61.1 76.1 95.2 
 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.2 1.2 
新規 陸上 2.4 0.1 1.7 0.4 1.7 0.4 2.4 2.5 5.3 8.4 10.0 5.2 6.8 13.1 1.1 8.5 3.7 
 洋上 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.2 0.2 

 
 

2007年以降の米国の風力発電プロジェクトの傾向 
 
風力発電所の技術、コスト、パフォーマンスの傾向を調査するために、Lawrence Berkeley 

National Laboratory(LBNL)がまとめた米国風力プロジェクトのデータを用いた。附録6-Aに、

本報告書に掲載するデータを示す。入手したデータには、設備容量の部分を説明する統計

が含まれている。本分析では、容量1 MW以上の風車で、最終消費者の電力需要ではなく、

電力系統への電力販売(すなわち、「ビハインド・ザ・メーター」設置)が1 MW以上のプ

ロジェクトである「商用スケールの風力発電プロジェクト」に焦点を当てた。図6-1に示す

ように、米国の風力設備の設備容量のほとんどすべてがこの定義を満たしている。LBNL
データは、プロジェクトおよび風車の傾向(プロジェクト規模、風車サイズ、ロータ直径な

ど)、資本投資、風力発電所のパフォーマンスに関する情報を提供した。以降の節で説明す

るように、O&M支出および資金調達の傾向には、データソースを追加する必要があった。 
 

プロジェクトと風車の特徴 
 
風力発電プロジェクトの規模は近年大きく変化しているが、傾向の明確な方向性はない。

同時に、米国の風力発電プロジェクトは、公称容量、ロータ直径、ハブ高さの点で、大型

風車を引き続き使用している。図6-2から図6-6は、2007年から2012年までのこれらの傾向

を示している。箱ひげ図は、中央値(水平線)、平均値(ひし形)、25〜75パーセンタイル(箱)、

最小値と最大値(ひげ)など、米国で商業運転されるプロジェクトまたは風車を表すために

使用される。 
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プロジェクト規模は広範囲であるが、大半のプロジェクトは分析期間中、約25〜150 MW
である(図6-2)。研究によれば、大規模プロジェクトでは規模の経済が存在することが示さ

れているが、これは特に50〜100MW規模のプロジェクト(Wiser and Bolinger 2014)の場合に

適合する。プロジェクト事業者は、大型プロジェクトを数段階に分け、長年にわたり構築

していく傾向にある。 
 

 

図6-2 2007年〜2012年までの風力発電プロジェクト 

 

 

図6-3 2007年〜2012年までの風車公称容量の変化傾向 
 

  



128  

2007年は、1.5 MWから1.8 MWの風車が主流であった。 2007年から2010年にかけて、GE
社は1.5 MW風車(Wiser and Bolinger, 2014)により、大きな市場シェアを維持した。 

2011年および2012年の大容量のGE社製風車と併せて、他メーカーが提供する風車の増加

分は、中央値を上方に押し上げ、米国に設置される風車容量のレンジを拡大させている(図

6-3)。 
風車公称容量の増加に伴い、ロータ直径も2007年の約80 mから2012年には約95 mに増加

した(図6-4)。 
 

 

図6-4 2007年〜2012年にかけての風車ロータ直径の傾向 

 
風車容量とロータ直径はともに増加傾向にあるが、ロータ直径は公称容量よりも比較的

速く増加している。この傾向は、風車公称定格容量をロータ受風面積(W/m2)で割った値と

して定義される、風車の比出力に示される。平均風車比出力は、350W/m2に迫る水準から、

2007年から2012年にかけて300 W/m2を下回る水準へと低下した。比出力が低いほど、一定

の発電施設規模における発電電力量が増加し、それによって設備利用率が向上することが

示される。図6-5は、同期間における米国の低比出力設備への明確な傾斜や比出力の範囲拡

大によって、近年、より多様な種類の風車が米国に設置されていることを示している。 
設備の定格とロータ直径の傾向を比較すると、ハブ高さは、高さ80 mを主流として、2007

年から2012年まで比較的一定に推移している。2012年には、タワーの大型化傾向が始まっ

ているようであるが、この傾向が続くかを判断するには、追加データと市場観察が必要で

ある。米国の大半の地域では、ハブ高さが高いほどエネルギーエネルギー供給が増加する

が、エネルギー供給、輸送および物流の課題、その他のコスト要因、規制政策の相対的な

変化によって、陸上風車のサイズとタワーの高さが限定される可能性がある。例えば、152 
m(ハブ高さおよびブレード長)よりも高いプロジェクトは、軍事や民間の航空を妨げない

ことを証明しなければならない。 
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図6-5 2007年〜2012年の風力発電比出力の傾向 
 

図6-6 2007年〜2012年までの風車ハブ高さの傾向 

 

米国の風車技術の変化の最終的な指標を図6-7に示す。風車の国際電気技術委員会(IEC)
分類は、風車設計の年平均風速によって一部、決定される。一般に、クラスI 風車は、ク

ラスIII 風車よりも高い年平均風速に設計されている。また、クラスI 風車は、クラスIII 風
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車よりも比出力が高い傾向にある。風車の負荷条件と相関する風速および乱流レベルの、

サイト固有の分析を実施すると、広範囲の風車の特性がある一定のサイトに適していると

みることができる。図6-7に示すように、クラス III 設備は市場シェアが2007年以降、大き

く増加しているが、クラス I 設備のシェアは低下している。 
 

図6-7 2007年〜2012年に導入されたIECクラス別の風車の割合 
 

プロジェクトのパフォーマンス 
 
比出力の低い風車は、他のすべてが同等であれば、設備利用率または全負荷時間の点で、

パフォーマンスレベルが高くなる。米国における風車の比出力に減少傾向がみとめられる

が、全負荷時間および設備利用率では、プロジェクトのパフォーマンスは全データサンプ

ルにおいて同様に増加していない(図6-8)。これは主に、風力発電プロジェクトの設置サイ

トの平均風速が経時的に低下しており(図6-9)、比出力の減少に関連して、期待されるパ

フォーマンスの向上を相殺しているためである。風資源に乏しい地域において風力開発に

影響を与える要因としては、市場との近接性、風資源の豊富な地域におけるサイト設定や

送電の制約などが挙げられる。風力発電事業者が、発電電力量によらない投資タックス・

エクイティ(および一定期間の現金付与)を2009年から利用することができる。発電電力量

が低く見込まれるサイトでは、発電電力量ベースの税制優遇措置よりも、投資タックス・

エクイティの方がより望ましいものになる場合もある。 
図6-8では、風力発電所のパフォーマンスは、風力発電所が定格出力である場合、一部、

全負荷時間か、または年間「相当」時間数で表される。設備利用率は同一の基本特性を測

定するが、全負荷時間を1年間の時間数で除する。米国では、事実上全ての発電設備が毎月

の発電電力量をエネルギー情報管理局(EIA)に提出する必要があり、同様のデータが連邦エ

ネルギー規制委員会(FERC)によって収集されることが多い。こうしたデータはLBNLデー

タセットに組み込まれ、米国における風力発電の設備容量の大部分を示している(サンプル

サイズの定義については附録6-Aを参照)。こうした報告データは、系統に供給される電力

を示し、したがって出力抑制、風力発電所における電気的・空力的損失、風車の停止時間、
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その他の要因の影響を受ける。規制または経済的理由による出力抑制は、理論的に利用可

能な発電所の発電電力量を減少させる。設備利用率は、2008年から2013年にかけて記録さ

れ、報告されていた地域では、出力抑制なしで、平均0.5〜2.0ポイント増加していた可能性

がある(Wiser and Bolinger 2014)。図6-8に2013年の商業運転日に基づく風力発電プロジェク

トの年間実績を示す。2013年には、2007年に設置されたすべての風力発電所の発電電力量

による加重平均は、全負荷時間で約3,000時間であった。2012年に設置され、2013年に稼動

する風力発電所は、発電電力量による加重平均で、全負荷時間3,000時間をわずかに下回る

程度であった。 
NextEra Energy Resources社は、同社の四半期決算報告書において米国全体の年間風資源

指数を推定しており、2013年では98％となっている。この指数は、全国平均の風資源の年

変動を示すものであり、風資源の年別変動が発電電力量の比較に及ぼす影響を緩和するた

めに使用される。一般的な風資源年における全負荷時間を推定するために、発電電力量に

よる加重平均として全負荷時間も1.02(または1 / 0.98)で調整し、表示する。 
 

図6-8 2007年〜2012年に設置され2013年に稼働中のプロジェクトの 
全負荷時間および設備利用率 

 
図6-9では、LBNLデータベースのすべての風車の年平均風速は、AWS Truepowerによっ

て作成されたモデル風力資源推定値から抽出された(AWS Truepower, 2009)。モデル化され

た風速データは、地上80 m以上であるが、高所における空気密度の低下に関連した発電電

力量の減少を加味して調整していない。風資源の推定は、20 km×20 kmのグリッドで提供

され、各風車が配置される系統連系の年平均風速に関連付けられている。こうした粗い風

速グリッドは、実際の風速よりも一定の風車の推定年平均風速を低下させる可能性が高い。

換言すれば、風車は20 km×20 kmのグリッドセル内の場所に配置され、グリッドエリア全

体の平均より風速が高くなる可能性がある。風速推定値は実際の風車の位置を正確に反映

していない恐れもあるが、時間の経過に伴う一般的な傾向は、実際の年平均風速傾向と一

致すると考えられる。したがって、図6-9に示すような年平均風速の低い場所への傾向は信
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頼できるが、風速の絶対的な強度に重点を置かないよう、注意が必要である。 
 

図6-9 2007年〜2012年に設置されたプロジェクトの年平均風速 
 
 

投資コスト 
 
2007年から2012年にかけて、平均プロジェクト投資コストは増加し、その後減少した(図

表6-10)。風車の価格の上昇に影響を及ぼすのは、以下の要因である。まず、ドル/ユーロ

為替相場の影響、すなわち資材、エネルギー、労働などの投入価格の上昇。逼迫する風車

市場。風車の保証規定の費用の増加。ハブ高さとロータ直径を含む風車サイズの大型化

(Bolinger and Wiser, 2011)しかし、2008年以降、先に述べた根底にある傾向の一部が逆転し、

以前の価格を押し上げただけでなく、製造業者間の競争が激化し、買手市場に移行したこ

とを受け、風車の価格は大幅に下落している(Wiser and Bolinger, 2014)。風車価格は、

2008/2009年にピークに達したのに対して、プロジェクトレベルの設置費用は、風車購入か

ら設置するまでにタイムラグがあるため、2009/2010年にピークに達したとみられる。平均

プロジェクト費用の地域差は明らかであり、開発コスト、輸送コスト、サイト要件、許可

要件、期限、その他の設備収支や建設費の変動をはじめ、さまざまな地域に配備される風

車の変動によって差が生じる可能性がある(例えば、風資源の少ない地域での低風速技術の

利用)。図には示されていないが、平均風力発電プロジェクトの費用は2013年にさらに低下

した(Wiser and Bolinger, 2014)。プロジェクトレベルの投資コストに関するLBNLデータ

セットは、複数の情報源から得られるが、一般に、プラント設備、設置、系統連系、建設

期間中の融資など、プラントを商業運転に導入するための必要な総投資額を示す。 
特定のデータソース、それによるデータ特性はさまざまであるが、これらのデータは全

体として、米国における投資コストの有用な情報を提供する。 
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図6-10 2007年〜2012年に設置されたプロジェクトの投資コスト 
 
 

運転維持費 
 
運転維持費には、通常、土地賃貸費、運転維持費、資材費、部品交換費用など、風力発

電所を運営するために必要なすべての費用が含まれる。固定O＆M費とされるものは、一

般に、発電電力量に応じて変動しない既知のコスト(例えば、定期メンテナンス、賃貸料、

税金、公共料金、保険料支払い)を含み、変動O＆M費の場合は、故障復旧メンテナンスや、

風車の稼働状況に応じてプロジェクトの全期間を通じて変化する可能性があるその他の費

用が含まれる。簡素化するため、この分析ではすべての運転費用をドル/ kW /年という固定

O＆M費に転換する。 
実際のプロジェクトレベルの運転維持費に関する公開市場データは、米国では広く入手

することはできず、入手可能なデータはしばしば混在し、不明確であるという傾向を示し

ている(Wiser and Bolinger, 2014; Lantz, 2013)。全体的に、事業費は当初1～2年間の「萌芽」

期に上昇し、プロジェクト寿命の後半には、比較的低下する傾向がある(Hill et al., 2008)。
今回の分析では、市場データが入手できなかったため、特にこの分析では、20年間のプロ

ジェクト寿命にわたって運転維持費の年間支出額として50ドル/ kW /年を想定した原注51。こ

の数値は比較的不確実性が高いが、現在のデータを考慮すると、米国におけるコストを代

表するものと想定される。2007年から2012年にかけての運転維持費の変動を示す明確な

データは不十分である。したがって、後続のモデリングでは、2007年から2012年までの間、

運転維持費は2012年の実質ベースで50米ドル/kW/年と想定している。 
 

 
 

 
原注51 実質ベース：特定の年における将来の支出のキャッシュフローの推定は、インフレの影響と併せて、直接的に推

定することはできない。 
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財務コスト 
 
生産税控除(production tax credit)と加速償却が完全に適用されるためには、プロジェクト

所有者は、十分な納税義務を負うか、代わりに投資を選択し、必要な税金義務を有する外

部の投資家に頼る必要がある。プロジェクトレベルの資金調達の詳細は一般に公開されて

いない。こうして、2007年から2012年に設置されたプロジェクトのWACCの推定値は、BNEF
の第三者税率およびプロジェクトレベルでの15年長期借入費用に関する一般的な過去デー

タに基づくか、また、スポンサー資産費用のLBNL推定値に基づき、設定された。代表的

なプロジェクトレベルの資本構成は、財務モデルから導出される。 すなわち、これらは各

資金調達構造の下で、3つの資金源を統合し、WACCを決定する。図6-11に示されるWACC
の最小値および最大値は、各年度におけるさまざまな資金調達構造を反映する。WACC平
均値は、さまざまな資金調達構造を用い、設備容量率のLBNL見積もりに基づいている。

すべての値は、税引き後の名目上の条件で表示される原注52。図に示すように、WACCは2007
年から2009年に増加したが、金融危機の結果、2010年には減少し、以降、わずかに上昇し

た。 
2007年から2012年までの間に、税制上の優遇措置を取る目的で、5つの主要な資金調達構

造がさまざまな規模で用いられている。 
 

• プロジェクトがスポンサー企業とタックス・エクイティ投資家との間で、租税優遇

措置を収益化するための、(スポンサー資本と租税資本を組み合わせた)「パート

ナーシップ・フリップ」構造 
• スポンサーが自ら税制上の優遇措置を使用するのに十分な納税義務を負っている

(スポンサー・エクイティと債務が混在している)基本的な「自己保護型」 
• スポンサーが単独で税制上の優遇措置を利用できるだけでなく、必要に応じて均等

な規模の現金を借入する、より積極的な「自己保護」構造(スポンサー・エクイティ

より大きなレバレッジを有する債務) 
• スポンサーがPTCの代わりに1603条の30％補助金を選択し、減税益を収益化するた

めにタックス・エクイティ投資家とパートナーシップを結ぶ構造(スポンサー・エ

クイティとタックス・エクイティの組み合わせを含む) 

• 2009年から2012年までに限り、スポンサーがPTCの代わりに第1603条の現金補助金

を選択し、減価償却の利益を得るのに十分な税金負債を有している構造(スポン

サーの資本と負債が混在する)。 
 
図6-11と表6-2に示されている「全国平均」の数字と範囲は、各期間における市場での相

対的使用によるLBNL推定値に基づき、これら混在する5つの資金調達構造が反映されてい

る。第三者のタックス・エクイティおよびプロジェクトレベルの15年の長期借入金の取得

原価は、BNEFに由来し、スポンサー資本の費用はLBNLによって推定される。表6-2の「2014
年内部」の欄は、上記の箇条書き3番目で説明した、より積極的な「自己保護」構造を反映

している。ここでは、スポンサーは内部的に税制上の優遇措置を受けるだけでなく、借入

によってレバレッジを高めることができる。 

 
原注52 続くLCOE計算は、2％のインフレ率を前提とした実質ベースで行われる。 
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図6-11 2007年〜2012年に導入されたプロジェクトの加重平均資本コスト 
 

表6-2 風力発電プロジェクトの資金調達の例 

 
資金調達の推定 単位 

2008年 
全国平均 

2012年  
全国平均 

 
2014年内部 

税引き後タックス・エクイティ
IRR % 7% 8% N/A 

税引き後スポンサー資本 IRR % 12% 12% 12% 
税引き後負債コスト % 4% 4% 4% 

タックス・エクイティ割合 % 42% 38% 0% 
スポンサー資本割合 % 41% 35% 43% 

負債割合 % 16% 28% 57% 
融資期間 年 15 15 15 
法人税率 % 40.2 40.2 40.2 
為替レート USD/EUR 1.28 1.28 1.28 

WACC (税引き後、名目/ 
税引き後実質) % 8.7% / 6.6% 8.3% / 6.2% 7.2% / 5.1% 

 
 
2008年と2012年の米国における風力発電コスト 
 
2008年および2012年の代表的な風力発電プロジェクト 

 
先に提示した過去の傾向から、2007年から2012年にかけて米国で観測された技術変化、

投資コスト、運転コスト、発電電力量について考察する。これらのパラメータは、LCOE
を計算するために必要な要素、風力発電所の財務的寿命(20年間)を構築および運用するた

めに生産されるエネルギーの単位当たりのコストを示す。Schwabe et al.(2011)は、2007年と

2008年の風力発電所の一般的な特性とコストを示すために同様のデータを使用した。今回

の分析では、2008年と2012年のエネルギーコストを比較する。2014年に設置される可能性
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が高いプロジェクトの仮定も、エネルギーコストの方向性の指標を提供するために含まれ

ている。 
 
2008年と2012年における、全国平均の風力発電所のLCOEを推定する。これらの全国平

均風力発電所については、本報告書の経時的推移の節で2008年と2012年に示した平均値を

キャッシュフローモデルに使用し、LCOEを推計した。 
前述の技術動向は、2013年と2014年まで続き、風車の比出力はさらに低下すると予想さ

れる。これらの風車は、低風速域だけではなく、より多様な場所に設置されると考えられ

る。一方、2014年の内部プロジェクトは、米国の内陸部に見られる比較的風速の高い場所

で、効果的な資金調達により、比出力の低い風車を使用していることを示している。この

タイプのプロジェクトの条件は、2012年の米国でみられた低価格の契約価格またはPPAや、

2013年までの延長に至った(Wiser and Bolinger, 2014)。 
 

モデルの入力の前提条件 
 
2008年と2012年の全国平均と2014年の内部プロジェクトの風力発電プロジェクトの特徴

を表6-3に示す。全国平均プロジェクトは、風車サイズ、ロータ直径、ハブ高さ、平均風速、

発電電力量、投資コストなど、経時的推移の節で示された2008年および2012年の平均値で

表される。前述のように、データ不足のため、期間中の運転維持費の変動は提示されない。

撤去費用は、通常、米国のプロジェクトでは特定されない。前述のように、2012年の平均

的な風車は2008年よりも大型化し、投資コストはわずかに低い。全国平均プロジェクトに

おける風車の大型化によってエネルギー供給増が見込まれるが、低風速地域での風車の配

置の傾向が認められるため、それによってほとんど相殺される。 
一方、2014年の内部プロジェクトは、代表的な風車およびプロジェクトの特性の一例で

ある。これらは、2012年および2013年に低PPA価格を達成し、業界予測に基づいて2014年
に稼働予定の代表的なプロジェクトである原注53。比較のため、Schwabe et al. (2011)が報告す

る2008年の代表的な米国風力発電所を含めた原注54。この2008年の全国平均風力発電所では、

主に運転維持費とプロジェクトへの資金調達において、2012年の分析と一貫した推定を行

うため改訂を行っている。 
2008年と2012年の国内平均のプロジェクト資金調達推定値、2014年の内部プロジェクト

を表6-3に示す。また、Schwabe et al.(2009)が述べる2008年プロジェクトの財務に関する推

定を参考として記載する。モデリング分析のために、WACCに相当する必要な資本利益率

を100％と推定し、図6-11原注55に示すように、米国にみられる債務と資本の混合率を表す(附

録1でモデリング手法について詳述する)。実際のWACCは、2008年の全国平均6.5％から、

2012年の全国平均6.1％に低下したと推定される。2014年の内部プロジェクトは、4.9％とい

う低コストで資金調達できると想定され、プロジェクトのLCOEを大幅に押し下げている。 
 

  

 
原注53 風車サイズ、ロータ直径、ハブ高さ、年平均風速、投資コストは、米国の内陸地域プロジェクトに関するWiser

およびBolinger(2014)の基礎データに基づいて選択した。一般的な風力発電の出力曲線、想定損失、年平均風速を

用いて発電電力量推定値を決定した。全負荷時間の推定値は、最近のPPAアプリケーションで報告された推定値

と一致する。資金調達コストの低下は、米国における風力開発業者のサブセットに用いられるバランス・シート

資金調達を反映している。 
原注54 先に定義した方法を用いて、2012年の価値に換算した。 
原注55 名目WACCは、2％のインフレ率を前提とした実質WACCに変換した。 
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表6-3 米国における風力発電プロジェクトの特徴 
 
特徴 

 
単位 

2008年  
(Schwabe et al., 2011) 

2008年  
全国平均 

2012年  
全国平均 

 
2014 内部 

風車サイズ MW 1.67 1.67 1.95 1.62 

風車基数 # 50 50 50 50 

ロータ直径/ハブ高さ m / m 77 / 65 79 / 78 94 / 84 100 / 80 

ハブ高さにおける年平均風速 m/s n/a 7.8 7.4 8.5 

全負荷時間 h 3,066 2,979 2,984 4,139 

耐用年数 年 20 20 20 20 

投資コスト $2012/kW 2,027 2,065 1,919 1,750 

 €2012/kW 1,577 1,607 1,494 1,362 

運転維持費 (合計、固定費) $2012/kW-年 33 50 50 50 

 €2012/kW-年 26 39 39 39 

撤去費 €ct/kWh 0 0 0 0 

WACC (名目/実質) % 9.65 / 7.5 8.7 / 6.6 8.3 / 6.2 7.2 / 5.1 

法人税率 % 38.9 40.2 40.2 40.2 

 
米国では、風力発電プロジェクトは、一般に、PPA、または長期間(通常、20年)の電力販

売契約において定めた価格で交渉する原注 56。表6-5に示す市場の電力価格は、Wiser and 
Bolinger(2014)による全米平均プロジェクトで報告された、前年度の締結契約における平均

平準化PPA価格の範囲を示している。2014年の内部プロジェクトに関連するPPA価格の範

囲は、2011年から2013年までの米国内陸部のPPA平均価格を示す。米国で用いられる主要

な政策手段については、表6-4にまとめる。PTCは0.022ドル/kWh、加速償却については設

備投資の減価償却期間が 6年間である原注57。 
 

表6-4 米国における風力発電政策と収入のインセンティブ 
 
政策または収入パラメータ 

 
単位 

2008年 (Schwabe et 
al., 2011) 

2008年 
全国平均 

2012年 
全国平均 

 
2014年内部 

電力市場価格 $2012/kWh 0.061 0.042 - 0.069 0.034 - 0.074 0.022 - 0.035 

FIT収入 $2012/kWh N/A N/A N/A N/A 

FIT政策期間 years N/A N/A N/A N/A 

税引き前の前払い 補助金(税ベース)) % 0 0 0 0 

生産基盤 税額控除 $2012/kWh 0.022 0.022 0.022 0.022 

生産基盤 税額控除 政策期間 年 10 10 10 10 

加速償却期間 年 6 6 6 6 

無効電力報奨金 $2012/kWh 0 0 0 0 

瞬低時運転継続(LVRT)報奨金 $2012/kWh 0 0 0 0 

市場価格証書 $2012/kWh 電気料金に 
含まれる 

電気料金に含

まれる 
電気料金に含ま

れる 
電気料金に含ま

れる 

 
LCOEと財務ギャップ 

 
IEA Wind Task 26(国際エネルギー機関風力実施協定第26分科会)で使用されるために開

発されたキャッシュフローモデルを用いて、前節で定義したプロジェクトごとにLCOEが
計算された(Schwabe et al., 2011)。別紙1では、モデリング手法について説明する。米国のプ

ロジェクトとして、上記の表に定義されているように、投資コスト、固定費運転維持費、

 
原注56 多くの契約にはインフレ措置が含まれている。 
原注57 資本投資の一部は、一般に、6年間にわたって償却可能ではないため(系統連系コストなど)、モデリング分析では

償却可能額を総資本投資の95％に制限している。 
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発電電力量の推定値を掲載する。プロジェクト資金調達の推定値は、WACCを使用してモ

デル化される。資本投資の100％の定額減価償却を推定すると、IEA Wind Task 26の参加国

のエネルギーコストを示す共通基盤が得られる。各プロジェクトのLCOEを表6-5に示す。 
 

表6-5 風力発電所LCOEの要約、政策と収入 

 
モデル推定値 

 
単位 

2008年 
(Schwabe et 

al.、2011) 
2008年 
全国平均 

2012年 
全国平均 

 
2014 内部 

LCOE ($2012/MWh) 95.9 99.3 90.3 55.1 
LCOE (€2012/MWh) 74.7 77.3 70.3 42.9 

政策価値 ($2012/MWh) 35.3 34.6 32.9 27.7 
政策価値 (€2012/MWh) 27.5 27.0 25.6 21.5 

必要報酬額 ($2012/MWh) 60.6 64.6 57.4 27.4 
必要報酬額 (€2012/MWh) 47.2 50.3 44.7 21.3 

 
利用可能な政策手段の価値は、6年間の加速減価償却とキャッシュフローモデルにおける

PTCの実施によって表される。推計されたLCOEとキャッシュフローモデルによって作成さ

れた「財務ギャップ」値の差は、こうした政策メカニズムの影響を表している。推定され

た「財務ギャップ」は、WACC価値に埋め込まれた風力発電プロジェクトの資本利益率を

満たすための必要報酬額を反映している。図6-12は、風力発電所の建設および運営コスト

を相殺するための、政策メカニズムと必要報酬額が相対的に占める割合を示す。図6-12に
示すように、代表的なプロジェクトの必要報酬額は、表6-5に示すように、2008年および2012
年に設置されたプロジェクトのPPA価格に関連した市場電力価格の範囲内に収まる。これ

は、2008年と2012年の風力発電プロジェクトにおいて、風力発電所コストと政策支援と期

待収入との間に財務ギャップがないことを示している。 
 

 

図6-12 PPA価格帯との比較による必要報酬額および政策拠出金を含む、 
2008年および2012年の風力発電所LCOE 
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米国における風力発電プロジェクトの動向のまとめ 
 
2008年から2012年の間は、複数の傾向が組み合わさり、LCOEは一般に99ドル/MWhから

90ドル/MWhまで低下する。大型風車、特にロータ直径の場合、必要な資源投資は2008年
の風力資源よりもやや低いが、風資源のある場所ではエネルギー回収が可能になる。また、

タックス・エクイティ投資家が引き続き大きな役割を果たしていたが、2007年から2012年
までの風力発電プロジェクトの資金調達率も低下している。同時に、こうした傾向は、少

なくとも2012年までは、低風速地帯で使用することによって部分的に相殺されている。そ

れにもかかわらず、米国には多くの風力発電プロジェクトが設置されており、多様な風資

源を利用することにより、電気料金(すなわち、PPA)の幅広い設定を可能にしている。好

調な状況下、2012年のプロジェクトでは、54ドル/MWh以下のレベルのLCOEを実現した。 
今後は、比出力の低い大型風車の傾向が続くとみられる。2013年および2014年に計画さ

れるプロジェクトの多くは、風資源の豊富な地帯に位置し、LCOEの低下傾向を示してい

る。この傾向は、最近完了したPPAが22ドル/MWhという低価格であることにも裏付けられ

る。2016年以降は、PTCの復活などの新規政策措置がない場合、市場ベースの収入は増加

しなければならない。しかし、こうした技術動向を踏まえると、米国では引き続き、風力

発電所は、比較的低コストな電源となるであろう。 
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附録6-A 米国のサンプルサイズとプロジェクトデータ 

 
本附録に、本章で説明する風力発電プロジェクトの特性を示す統計を示す。表6-7に、後

続の表に掲載するデータのサンプルサイズを示す。表の値は、風力発電プロジェクトの年

間設備容量、またはデータベースに含まれる年間設備容量の比率に対応している。たとえ

ば、風力タービンのハブ高さを100％とすると、対応する表およびハブ高さの数値は、その

年度に設置された風車の100％を表す。 
この章に含まれるデータの多くは、Lawrence Berkeley National Laboratory(LBNL)が、アメ

リカ風力発電協会(AWEA)、米国エネルギー情報管理局(EIA)、連邦エネルギー規制委員会

(FERC)等の出典から収集したものである。多くのデータソースの概要と特定の参考文献リ

ストは、2013年風力技術市場レポートに掲載されている(Wiser et al.,2014)。米国における風

力発電の発電電力量データは(風力発電プロジェクトだけでなく)、主にAWEAから提供さ

れた情報に基づいているが、方法論的がAWEA(2014a)と若干異なる場合がある。その他の

事例では、ここに示されるデータは、米国に設置される実際の風力発電プロジェクトのサ

ンプルのみを表している。また、データ特性は多種多様である。そのため、個々のデータ

ポイントではなく、全体的な傾向に重点を置く必要がある。 
  

http://nrelpubs.nrel.gov/WebtopSecure/ws/nich/int/nrel/Record?rpp=25&amp;upp=0&amp;m=4&amp;w=NATIVE%28%27AUTHOR%2Bph%2Bwords%2B%27%27wiser%27%27%27%29&amp;order=native%28%27pubyear%2FDescend%27%29
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表6-6 米国のサンプルサイズ 

 

国別：米国 
系統連系規模規模の定義 

すべての陸上風力発電プロジェクトは1MW以上であり、プロジェクト内のすべての風車も1 MW
以上である。電力を系統連系し、売電するプロジェクト (例えば、プロジェクトの規模) のみを

含む。 
年次データ集計 

なし 
その他の備考 

全負荷時間のサンプルサイズは、EIAからのサンプリングに基づいて変化する。 
サンプル 設備容量 (メガワット) 

2007 2008 2009 2010 2011 2012 
サンプルサイズ - 陸上、系統連系規模のみ       

発電電力量の増加量合計 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
サンプルサイズ - 陸上、系統連系規模のみ       

風力発電プロジェクトサイズ 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
風車公称定格容量 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
風車ロータ直径 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
風車ハブ高さ 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
風車比出力 5,247 8,314 9,934 5,196 6,777 13,026 
風車IECクラス 5,247 8,294 9,784 5,175 6,777 12,617 
年平均風速 4,664 8,262 9,194 5,003 6,389 11,764 
全負荷時間 (2013年) 5,282 8,521 9,426 4,733 5,760 13,368 
投資コスト 3,211 5,509 9,497 5,128 6,343 9,171 
運転維持費 na na na na na na 
資金調達コスト na na na na na na 

サンプルサイズ (%) --陸上、系統連系規模

のみ       

風力発電プロジェクトサイズ 100% 100% 100% 100% 100% 100% 
風車公称定格容量 100% 100% 100% 100% 100% 100% 
風車ロータ直径 100% 100% 100% 100% 100% 100% 
風車ハブ高さ 100% 100% 100% 100% 100% 100% 
風車比出力 100% 100% 100% 100% 100% 100% 
風車IECクラス 100% 100% 98% 100% 100% 97% 
年平均風速 89% 99% 93% 96% 94% 90% 
全負荷時間 (2013年) 101% 102% 95% 91% 85% 103% 
投資コスト 61% 66% 96% 99% 94% 70% 
運転維持費 na na na na na na 
資金調達コスト na na na na na na 
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表6-7 風車プロジェクト規模の統計 

風力発電プロジェクト規模 (MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
プロジェクト総数 51 103 108 66 90 141 
中央値 80.0 76.5 98.9 65.6 47.3 80.0 
25パーセンタイル 34.5 25.0 44.3 20.0 12.0 24.6 
75パーセンタイル 140.4 121.9 120.0 103.5 119.6 138.0 
最小値 1.5 1.5 1.5 1.0 1.5 1.5 
最大値 400.5 298.5 400.3 300.0 443.9 470.4 
平均値 102.9 80.7 92.0 78.7 75.3 92.4 

注記：ビハインド・ザ・メーター訳注6 (すなわち、オフテイカー訳注7の「オンサイト訳注8」) で

はない1 MW以上のすべての風車またはプロジェクト 
 

表6-8 風車公称定格容量に関する統計 

風車公称定格容量(MW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 3188 4986 5682 2889 3434 6673 
中央値 1500 1500 1500 1500 1800 1800 
25パーセンタイル 1500 1500 1500 1500 1600 1600 
75パーセンタイル 1800 2000 2000 2100 2300 2300 
最小値 1000 1000 1000 1000 1500 1000 
最大値 3000 3000 3000 3000 3000 3600 
平均値 1645.9 1667.5 1748.3 1798.7 1973.5 1952.3 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない1 MW
以上のすべての風車またはプロジェクト 

 

表6-9 風車ロータ直径の統計 

風車ロータ直径 (m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 3188 4986 5682 2889 3434 6673 
中央値 77 77 82 82.5 90 96 
25パーセンタイル 77 77 77 77 82.5 82.5 
75パーセンタイル 82 82.5 88 88 96 100 
最小値 61.4 61.4 61.4 59 76.8 61.4 
最大値 96 96 99 101 101 117 
平均値 79.1 79.4 81.7 84.4 89.2 93.6 

注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」) ではない1 MW
以上の風車直径が既知の（すなわちデータ欠損がない）すべての風車およびプロジェクト 

 
訳注6  訳注3 (p.122) に同じ。 
訳注7 訳注4 (p.122) に同じ。 
訳注8  訳注5 (p.122) に同じ。 
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表6-10 風車の比出力に関する統計 

風車の比出力 (W/m2) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 3188 4986 5682 2889 3434 6673 
中央値 322.1 322.1 322.1 322.1 299.3 294.4 
25パーセンタイル 322.1 322.1 322.1 287.1 282.9 251.1 
75パーセンタイル 337.7 337.7 338.6 336.4 322.1 314.4 
最小値 312.4 280.6 280.6 280.6 229.2 203.7 
最大値 471.6 471.6 471.6 471.6 471.6 471.6 
平均値 330.7 332.1 329.1 318.4 314.8 285.5 
注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」)ではない1 MW
以上の風車直径が既知の（すなわちデータ欠損がない）すべての風車およびプロジェクト 

 
 

表6-11 風車のハブ高さに関する統計 

風車のハブ高さ (m) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 3188 4986 5682 2889 3434 6673 
中央値 80 80 80 80 80 80 
25パーセンタイル 79 80 80 80 80 80 
75パーセンタイル 80 80 80 80 80 85 
最小値 65 67 65 70 65 60 
最大値 105 100 80 100 100 100 
平均値 78.2 78.5 79.0 79.8 81.1 83.9 
注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」)ではない1 MW
以上の風車直径が既知の（すなわちデータ欠損がない）すべての風車およびプロジェクト 

 

表6-12 風車IECクラスに関する統計 

風車IECクラス - 平均クラス 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
クラス I 49% 52% 46% 36% 21% 10% 
クラス I/II 2% 3% 0% 0% 0% 0% 
クラス II 48% 43% 46% 45% 58% 37% 
クラス II/III 0% 1% 3% 2% 9% 19% 
クラス III 0% 2% 4% 17% 11% 33% 
平均 1.5 1.5 1.6 1.8 1.9 2.3 
風車総数 3188 4976 5621 2878 3434 6432 
注記：ビハインド・ザ・メーター (すなわち、オフテイカーの「オンサイト」)ではない1 MW
以上の風車直径が既知の（すなわちデータ欠損がない）すべての風車およびプロジェクト 
2つのクラスにまたがる風車は、クラスII / IIIのように示す。「平均」クラスは平均IECクラス

の傾向を示すために定義される (クラスII / IIIの設備は、平均クラス 2.5)。 
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表6-13 全負荷時間および設備利用率に関する統計 

2013年全負荷時間 (設備利用率×8760に相当) 
 

プロジェクト運開年 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 2,963 2,980 2,712 2,827 2,824 2,882 
25パーセンタイル 2,648 2,503 2,363 2,531 2,501 2,360 
75パーセンタイル 3,263 3,215 3,182 3,299 3,190 3,442 
最小値 1,917 1,695 1,109 1,457 1,344 1,501 
最大値 4,091 3,860 4,160 4,155 4,468 4,653 

発電電力量による加重平均(風指数なし) 2,930 2,919 2,745 2,886 2,798 2,924 

発電電力量による加重平均(風指数あり) 2,989 2,979 2,801 2,945 2,855 2,984 
       
2013年の設備利用率 (全負荷時間÷8760に相当) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 33.8% 34.0% 31.0% 32.3% 32.2% 32.9% 
25パーセンタイル 30.2% 28.6% 27.0% 28.9% 28.5% 26.9% 
75パーセンタイル 37.3% 36.7% 36.3% 37.7% 36.4% 39.3% 
最小値 21.9% 19.4% 12.7% 16.6% 15.3% 17.1% 
最大値 46.7% 44.1% 47.5% 47.4% 51.0% 53.1% 

発電電力量による加重平均(風指数なし) 33.4% 33.3% 31.3% 32.9% 31.9% 33.4% 

発電電力量による加重平均(風指数あり) 34.1% 34.0% 32.0% 33.6% 32.6% 34.1% 

 

表6-14 平均年間風速に関する統計 

平均年間風速 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
風車総数 3181 4924 5705 2866 3429 6444 
中央値 7.94 8.05 7.49 7.45 7.39 7.46 
25パーセンタイル 7.28 7.51 6.90 7.11 6.65 6.74 
75パーセンタイル 8.37 8.34 8.05 8.03 7.84 7.99 
最小値 5.82 4.46 5.33 5.48 4.12 4.42 
最大値 9.35 9.42 8.90 8.69 8.79 9.45 
平均値 7.79 7.82 7.45 7.46 7.24 7.35 
注記：米国の場合、当該データが得られる各風車の平均年平均風速80mを示す。データは、20 
km×20 kmの系統連系でNRELに提供されたAWS Truepowerの推定値から得た。これらのデータ

は、サイトの標高に対して調整されていない。風車総数は、当該年度の全プロジェクトのFAA
データベースによって設置された風車基数に相当し、既知の風車基数の合計ではなく、AWS
モデルの風速に関連づけられる。一部の事例では、風車基数は実際よりも多くのプロジェクト

に関連していたが、正確な数がマッピングされなかった場合、関連の風車基数は実際よりも少

なくなる。最後に、モデル化されたAWSデータは20 km×20 kmのグリッドスケールにあるため、

風車の受風する実際の風速は、本書で推定される風速よりも高くなると考えられる(すなわち、

系統連系20kmx20km内の場所に風車が配置される傾向があり、系統連系全体の平均よりも高い

資源を有する)。 
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表6-15 投資コストに関する統計 

風力発電プロジェクト投資コスト (EUR2012/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 1437 1590 1714 1769 1688 1550 
25パーセンタイル 1261 1402 1582 1588 1602 1420 
75パーセンタイル 1549 1680 1878 1938 1855 1716 
最小値 1043 1176 1090 1400 1157 1095 
最大値 1717 2019 2633 2532 3552 3113 
設備容量による加重平均 1418 1607 1734 1730 1658 1494 
 
風力発電プロジェクト投資コスト (EUR2012/kW) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値 1846 2043 2203 2272 2169 1992 
25パーセンタイル 1620 1802 2032 2040 2058 1824 
75パーセンタイル 1991 2159 2413 2490 2383 2205 
最小値 1340 1512 1400 1798 1487 1407 
最大値 2206 2594 3383 3253 4563 4000 
設備容量による加重平均 1822 2065 2228 2223 2131 1919 

 
 

表6-16 資本コストの加重平均に関する統計 

資本コスト (税引き後WACC) 
 2007 2008 2009 2010 2011 2012 
中央値       
25パーセンタイル       
75パーセンタイル       
最小値 7.7% 7.1% 6.4% 6.4% 6.2% 5.9% 
最大値 8.7% 9.2% 10.5% 9.8% 9.6% 9.5% 
平均値 8.0% 8.7% 8.5% 7.9% 8.0% 8.3% 
備考：本書に示すデータは、米国市場全体の資金調達コストの最小値、最大値、加重平均を示

す。推定値は、第三者のタックス・エクイティコストおよびプロジェクトレベルの15年借入金、

スポンサー資本コストのLBNL推定値に関する、Bloomberg New Energy Financeの一般的な経時

データに基づく。代表的なプロジェクトレベルの資本構成は、財務モデルから導出される。 す
なわち、これらは各資金調達構造の下で、3つの資金源を統合し、WACCを決定する。WACC
の最小値および最大値は、各年度におけるさまざまな資金調達構造を反映する。設備容量によ

る加重平均WACCは、各年度のさまざまな資金調達構造を用い、設備容量比率のLBNL推定値

に基づいている。 すべての値は、税引き後の名目上の条件で表される。 
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附録1 方法論 
 
本附録では、LCOE、政策影響、必要報酬額を推定するため、IEA Wind Task 26 キャッ

シュフローモデルを使用した方法論について説明する。 
 
キャッシュフローモデルでは、きわめて柔軟に、特定の風力発電プロジェクトの詳細な

情報を提示する。また、各国間で結果を比較するために、簡素化する。この手法により、

透明性が向上し、再生が容易になる。この分析は、名目ベースではなく、実質ベースであ

る。モデル入力は実数値であり、インフレ率は実出力を提供するために0％と推定している。

実質ベースと名目ベースの換算、関連するインフレ率については、各国の章で説明する。

すべての国の共通条件として、LCOEの推定にはCAPEX100％、20年間の定額償却が含まれ

る。 これは、すべての国のあらゆる資産について、一般的な租税処理とみなされる。風力

発電に特化した減価償却計画などの租税処理は、政策インセンティブとみなされ、LCOE
の推定には含まれない。 
基本的なアプローチは、以下の段階で構成される。 
 

1. 一定の国の、通常プロジェクトのLCOEを推定する。次の表は、LCOE推定に必要

なモデル入力値の概要である原注58。簡素化のために、純資産と負債の拠出額と、利

息返済に関連する通常の税額控除を示す、税引き後の実質WACCにより、各国の通

常プロジェクトの資金調達構造を示した。この値は、資本利益率としてモデル入力

し、100％資本のプロジェクトをモデル化する。 補助金やその他の政策関連の仕組

みは提示されない。LCOEキャッシュフロータブには、風力発電プロジェクト

(LCOE)の計算が含まれる。キャッシュフローモデルのInput_Outputタブの値、LC
は、一定の国における通常の風力発電プロジェクトのLCOEを示す。 

 

表A1-1 LCOEを予測するための風力発電プロジェクトの特徴 

特徴 単位 

風車サイズ MW 
風車基数 # 
ロータ直径 / ハブ高さ m / m 
ハブ高さにおける年平均風速 m/s 
全負荷時間 h 
耐用年数 年 
投資コスト $2012/kW 

 €2012/kW 

運転維持費(合計、固定費) $2012/kW-年 

 €2012/kW-年 

撤去費 €ct/kWh 
WACC (名目/実質) % 
法人税率 % 

 
原注58 100％資本プロジェクトが推定される。実際のWACC値は、必要な自己資本利益率として入力される。 キャッシュ

フローモデルでは、インフレ= 0％。 減価償却期間は20年、税制は無制限とする。 
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2. 一定の国の政策インセンティブを除く収入要件を推定する。キャッシュフローモデ

ルの[政策]タブに入力した情報は、一定の国の風力発電プロジェクトで利用可能な

インセンティブを表すために使用する。これらは多様性と影響力があり、以下の表

に要約される。この表には、今回の分析でモデル入力しない、電力の市場価格が含

まれていることに注意すること原注59。キャッシュフローモデルのInput_Outputタ
ブの値FGは、風力発電所の建設および運転の総費用を回収するため、補助金に加

えて、財務ギャップ、または必要報酬額を表す。 
 

表A1-2 風力発電政策インセンティブ収入の推定 

 
政策または収入パラメータ 

 
単位 

電力市場価格 $2012/kWh 

FIT収入 $2012/kWh 

FIT政策期間 年 
税引き前の前払い(補助金 (税ベース)) % 
生産基盤 税額控除 $2012/kWh 

生産基盤 税額控除政策期間 年 
加速償却期間 年 
無効電力報奨金 $2012/kWh 

瞬低時運転継続(LVRT)報奨金 $2012/kWh 

市場価格証書 $2012/kWh 
 

3. 風力発電プロジェクトのLCOEを相殺するための、一定の国における政策インセン

ティブの影響を予測する。Input_Outputタブ値LCとFGの差は、キャッシュフローモ

デルの[政策]タブに表示される政策インセンティブの影響を示す。以下の表は、3
つのモデル出力値の概要である。 

 

表A1-3 キャッシュフローモデルの出力 

 
モデル推定値 

 
単位 

LCOE ($2012/MWh) 
LCOE (€2012/MWh) 

政策の価値 ($2012/MWh) 

政策の価値 (€2012/MWh) 

必要報酬額 ($2012/MWh) 

必要報酬額 (€2012/MWh) 
 

4. 一定の国の、必要/収入と適切な市場電力価格の標準価格とを比較する。各国別に、

風力発電プロジェクトの所有者の発電電力量に対する収入の流れを検討する。各国

 
原注59 キャッシュフローモデルには、FG計算に組み込まれている特定のプロジェクトの期待収入を示す機能も含まれて

いる。本研究では、一定の風力発電所の特性ではなく、通常の風力発電所の特徴が含まれているため、外部の一

定の電力価格の流れではなく代表的な電力収入の範囲について比較を行った。 
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の通常の風力発電所の必要報酬額(推定額)を比較し、各章で記載される一般的な

データが、実際にその国で実現可能なプロジェクトの特徴を示していることを実証

する。本報告書の市場電気価格は、キャッシュフローモデルを使用するのではなく、

同章で検討したモデルと外部的に比較検討し、財務ギャップを計算する。 
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