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Kurzzusammenfassung

In der vorliegenden Arbeit werden statistische und mathematisch-physikalische
Modelle zur Quantifizierung heutiger und zur Abbildung zukunftiger raum-zeitlicher
Charakteristiken der Windenergieeinspeisung vorgestellt.

Hierzu z&ahlen Modelle fur die Quantifizierung der rdumlichen Verteilung von
installierten Windleistungen, die Bestimmung der mittleren Nabenhdhen von
Windparks, die Erstellung von Zukunftsszenarien des Windenergieausbaus, das
Einsetzen von Windgeschwindigkeitsfluktuationen in gegebene Windgeschwindig-
keitszeitreihen, die Modellierung der intermittenten Haufigkeitsverteilungen von
Windleistungsinkrementen, die Aufbereitung der Leistungskennlinien von
Windenergieanlagen, die Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien und die
Modellierung der gegenseitigen Abschattungen von Windenergieanlagen innerhalb
von Windparks.

Die Modelle werden zu wetterdatenbasierten Windleistungssimulationsverfahren
zusammengesetzt, die zur Generierung von Zeitreihen der Windenergieeinspeisung
dienen.

Abstract

This thesis describes statistical and mathematical models for the quantification of
today’s and the representation of future characteristics of the wind power generation
in time and space.

These models serve particularly for the quantification of the spatial distribution of
installed wind power capacities, the calculation of the average hub heights of wind
farms, the development of wind energy scenarios, the inserting of wind speed
fluctuations into given wind speed time series, the modeling of the intermittent
probability density functions of wind power increments, the processing of the power
curves of wind turbines, the generation of power curves of wind farms and the
modeling of wake effects between wind turbines within wind farms.

The models are combined to create wind power simulation procedures for the
generation of time series of the wind power generation based on weather data.
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Einfihrung

Die Deckung des elektrischen Energiebedarfs ist eine wesentliche
Voraussetzung fur die Lebensweise der modernen Gesellschaft. Angesichts
des globalen Wirtschaftwachstums und schwindender Brennstoffressourcen
mussen die heutigen Stromversorgungssysteme einer gravierenden
Anderung unterzogen werden, damit auch in Zukunft eine sichere
Versorgung mit elektrischer Energie gewéhrleistet ist. Die konventionellen
Energieerzeugungstechniken werden im Vergleich zu heute einen weitaus
geringeren Anteil an der Energieversorgung ausmachen, da Kohle, Erdol und
—gas, aber auch das Uran zur Kernspaltung zunehmend rarer und teurer
werden und sowohl die Notwendigkeit der Reduzierung der Treibhausgase
als auch die Gefahren der Kernkraft verstarkt in das Bewusstsein der
Gesellschaft getreten sind. Einen umso grof3eren Stellenwert wird die
Energieerzeugung auf Basis von regenerativen, klimafreundlichen und
risikoarmen Quellen einnehmen. In Deutschland hat dieser Prozess der
Anderung des Stromversorgungssystems hin zu einem hoheren Anteil an
regenerativer Energie bereits in den 1990ern mit dem Ausbau der
Windenergie begonnen. Die Windenergie hat sich seitdem als
konkurrenzfahige Alternative zur konventionellen Energieerzeugung
erwiesen, weshalb diese Energiequelle im Jahr 2010 bereits einen Anteil von
ca. 6,7% [1] an der Energieversorgung hat und in Zukunft, auch nach
offiziellen MaRRgaben [2], einen noch weitaus hoheren Anteil haben wird. Die
notwendigen Anderungen des Stromversorgungssystems riihren zum grofRen
Teil von den besonderen Eigenschaften der Windenergie her, die sich
wesentlich von den Eigenschaften der konventionellen Energieerzeugung
unterscheiden. Fir die Identifizierung der notwendigen Anderungs-
mafnahmen bzw. fur die Planung des zukinftigen Energieversorgungs-
systems, aber auch zur Ermittlung des Einflusses der Windenergie auf das
heutige Energieversorgungssystem sind daher Modelle fur die Eigenschaften
der Windenergie eine wesentliche Voraussetzung.

In dieser Arbeit werden derartige Modelle entwickelt und weiterentwickelt, die
neben den Erkenntnissen, welche aus ihren Parametern hinsichtlich der
Herausforderungen bei der Integration der Windenergie gewonnen werden
kénnen, auch die Generierung von Zeitreihen der Windenergieeinspeisung
auf Grundlage von Wetterdaten ermoglichen. Wegen ihres zeitlichen
Verlaufes erlauben Zeitreihen eine exaktere Analyse des Einflusses der
Windenergie auf das Energieversorgungssystem als allein stochastische
Modelle, da Extremereignisse zu ihren jeweiligen Zeitpunkten abgebildet
werden. So wurden zum Beispiel fur die dena-Netzstudie Il [3] Zeitreihen der
Windenergieeinspeisung zur Untersuchung der Integrierbarkeit von
erneuerbaren Energien in die deutsche Stromversorgung im Zeitraum 2015-
2020 generiert, in [4] weiter verwendet und ihre Auswirkungen auf das
Stromnetz bzw. der durch sie erforderliche Netzausbau ermittelt. Auf [3]
beruht eine Vielzahl der Modelle und Methoden der vorliegenden Arbeit,
welche im Folgenden tiefergehend untersucht und weiterentwickelt werden.
Bezuglich der zeitlichen Auflosung werden in dieser Arbeit, abgesehen von
speziellen Analysen Uber kurzzeitige und langwierige Ereignisse, die in der
Energiewirtschaft tblichen 15 und 60 Minuten verwendet. Dartber hinaus
wird nur der Wirkleistungsanteil der Windleistung betrachtet, Analysen zur
Blindleistung tauchen in dieser Arbeit nicht auf. Neben der zeitlichen
Differenzierung erlauben die in dieser Arbeit entwickelten Simulations-
verfahren auch eine hohe rdumliche Differenzierung, welche bis zur Ebene
von einzelnen Windenergieanlagen reicht. Die raumliche Abdeckung
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Was ist eine
Simulation?

Was ist eine
wetterdatenbasierte
Windleistungs-
simulation?

hingegen umfasst ganz Deutschland und kann, sofern entsprechende
Wetterdaten vorliegen, prinzipiell erweitert werden, weshalb die untersuchten
Simulationsverfahren grof¥flachig (engl. ,large scale®) zu nennen sind.

Die Erzeugung von Zeitreihen der Windenergieeinspeisung mit Hilfe der in
dieser Arbeit entwickelten Modelle wird im Folgenden als
,wetterdatenbasierte Windleistungssimulation® oder schlicht
LWindleistungssimulation“ bezeichnet. Unter dem Begriff ,Simulation® wird
gemal [5] im Allgemeinen ,eine Vorgehensweise zur Analyse von Systemen
verstanden, die fur die theoretische oder formelmafiige Behandlung zu
kompliziert sind.“ Im Fall der Windleistungssimulation handelt es sich hierbei
um das System der dezentralen und wetterabhangigen Windenergie-
einspeisung, auf das das Kriterium der Komplexitat zutrifft. Denn die
Windenergieeinspeisung beruht zum einem auf dem von der Natur
gegebenen Wettergeschehen, zum anderen auf der von der Technik
bestimmten Energieumwandlung. Beide EinflussgréRen sind komplex und
dynamisch. Wetterdatenbasierte Windleistungssimulationen beschranken
sich nach dem Verstandnis der vorliegenden Arbeit auf die Nachbildung der
technischen Energieumwandlung, das Wetter wird in Form von Wetterdaten
als gegeben angesetzt. Die Definition der Begriffs ,Simulation® gemaR [5]
sieht weiter vor, dass hierbei Experimente an einem oder mehreren Modellen
durchgefuhrt werden, um Erkenntnisse Uber das reale System zu gewinnen.
Solche Simulationsmodelle stellen Abstraktionen des zu simulierenden
Systems dar und sollen demnach die fir die jeweilige Fragestellung
relevanten Eigenschaften des Systems abbilden. Deswegen besteht, wieder
nach [5], ,eine Simulation erst einmal aus einer Modellfindung. Wird ein
neues Modell entwickelt, spricht man von einer Modellierung. Ist ein
vorhandenes Modell geeignet, um Aussagen (ber die zu Il6sende
Problemstellung zu machen, missen lediglich die Parameter des Modells
entweder hinsichtlich der Istsituation oder einer gewinschten Zielsituation
eingestellt und gegebenenfalls geeignet variiert werden. Das Modell,
respektive die Simulationsergebnisse kénnen dann fur Rickschlisse auf das
Problem und seine Loésung genutzt werden. Daran kdnnen sich,
sofern stochastische Prozesse simuliert wurden, statistische Auswertungen
anschlieen.“ Dieses lange Zitat wurde deshalb Gbernommen, da sich seine
Definition des Begriffes ,Simulation® sehr exakt auf den Begriff
.wetterdatenbasierte Windleistungssimulation, wie er in dieser Arbeit
gebraucht wird, Ubertragen lasst. Im Detail wird jedoch unter wetter-
datenbasierter Windleistungssimulation im Folgenden etwas Konkreteres
verstanden, fur dessen Beschreibung sich das folgende Flussdiagramm
eignet.

Die sechs Komponenten einer wetterdatenbasierten Windleistungssimulation
sind hierin als Rechtecke mit dicken, durchgezogenen Kantenlinien
dargestellt. Wetterdaten sind eine wesentliche Grundlage der
Windleistungssimulation, wobei hier vor allem Windgeschwindigkeits- und
Windrichtungsdaten relevant sind (Komponente links oben im
Flussdiagramm). Diese kdnnen entweder gemessen sein oder aus einem
Wettermodell stammen. Fir eine grof3flachige Windleistungssimulation sind
Wettermodelldaten  jedoch  wesentlich besser geeignet, da sie
flachendeckend sind und fir mehrere Hohen vorliegen. Sie stammen aus
komplexen numerischen Wettermodellen und bilden das Wetter bereits so
gut ab, dass den Modellen einer wettermodelldatenbasierten Windleistungs-
simulation im Wesentlichen eine Transformation dieser Winddaten in
Windleistung zukommt. Gleiches gilt fur die Modelle von wettermess-
datenbasierten Windleistungssimulationen, auch wenn hier weitere Modelle
fur die raumliche Interpolation der gemessenen Wetterdaten anfallen kénnen.
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Flussdiagramm zur wetterdatenbasierten Windleistungssimulation, wesentliche
Datengrundlagen und Einteilung der Arbeit

Vor der Wind-zu-Leistungs-Transformation (mittlere Komponente rechts)
werden Abschattungseffekte bericksichtigt, die eine Reduzierung der
Windgeschwindigkeiten  bewirken (mittlere  Komponente). Wie die
Abschattungseffekte bertcksichtigt werden kdnnen, hangt von der Auflésung
der vorliegenden Daten zur raumlichen Verteilung der installierten
Windleistung ab (Komponente links unten). Sind die exakten Positionen der
Windenergieanlagen (WEA) bekannt, kann eine so genannte ,WEA-genaue*
Windleistungssimulation, wenn nicht, eine so genannte ,windparkgenaue*
Windleistungssimulation durchgefuhrt werden. Bei der windparkgenauen
Windleistungssimulation werden die Abschattungseffekte entweder durch
eine pauschale oder durch eine zwar windgeschwindigkeitsabhéngige aber
windrichtungsunabhangige  Reduzierung der  Windgeschwindigkeiten
bericksichtigt. Neben den reduzierten Windgeschwindigkeiten werden bei
der Wind-zu-Leistungs-Transformation die installierten Windleistungen und
Informationen zu deren raumlichen Verteilung sowie Leistungskennlinien
verwendet. In der Analyse und der Modellierung von sogenannten
~Windpark-Leistungskennlinien®, die bei der windparkgenauen
Windleistungssimulation benotigt werden, liegt ein wesentlicher Fokus dieser
Arbeit. Es soll in dieser Arbeit geprift werden, ob auch statistische
Eigenschaften von Windgeschwindigkeitsfluktuationen (Komponente rechts
oben) bei der Erstellung der Windpark-Leistungskennlinien berlcksichtigt
werden konnen. Windgeschwindigkeitsfluktuationen werden in der
vorliegenden Arbeit unabhangig davon zur Erh6hung der zeitlichen
Auflosung der Windgeschwindigkeitszeitreihen vor der Wind-zu-Leistungs-
Transformation herangezogen. Nach der Wind-zu-Leistungs-Transformation
erfolgt eine Reduzierung der simulierten (elektrischen) Windleistung auf
Grund von Ausféllen einzelner Windenergieanlagen, was unter dem Begriff
~WEA-Verfugbarkeit zusammengefasst wird, und auf Grund von elektrischen
Verlusten, die zwischen den WEA und dem Netzanschlusspunkt des
Windparks auftreten (Komponente rechts unten). Gezielte Reduzierungen
bzw. Drosslungen der Windenergieeinspeisung zur Vermeidung von
Netzengpéssen werden in dieser Arbeit nicht betrachtet oder abgebildet.
Nach all diesen Bearbeitungs- und Berechnungsschritten liegt die simulierte
Windleistung vor. Weitere Flussdiagramme zu wetterdatenbasierten
Windleistungssimulationen sind Abbildung A 11 und Abbildung A 12 des
Anhangs zu entnehmen, in denen die Bezlige zu den jeweiligen Kapiteln
dieser Arbeit hergestellt werden.
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Nutzen von
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simulationen

Nachteil von
wetterdatenbasierten
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simulationen

Die Einteilung der
Arbeit in vier Teile
orientiert sich an
Haupteigenschaften
der Windenergie-
einspeisung, den
Simulationsmodellen
und Datengrund-
lagen

Wetterdatenbasierte Windleistungssimulationsverfahren haben
entscheidende Vorteile gegeniber Methoden zur Generierung von
Windleistungszeitreinen, die  nicht auf Wetter-, sondern  auf
Windleistungsmessdaten beruhen (wie z.B. [6]). Einer dieser Vorteile besteht
darin, dass den Simulationsmodellen zukunftige Eigenschaften der
Windenergieerzeugung, wie z.B. neue Windparkstandorte oder hoéhere
Nabenhohen, vorgegeben werden konnen, weshalb Windleistungs-
simulationen fir Studien dber zuklnftige Energieversorgungssysteme
durchgefuhrt werden (wie z.B. in [3],[7],[8],[9],[10],[11]). AulRerdem liegen
Windgeschwindigkeitsdaten in der Regel fir einen wesentlich langeren
Zeitraum als Windleistungsmessdaten und, wie Dbereits erwahnt,
flachendeckend vor. Ein weiterer Vorteil besteht darin, dass die
Simulationsmodelle physikalische Vorgdnge bei der Umwandlung der
Leistung des Windes in die elektrische Leistung, welche als Windleistung
bezeichnet wird, nachbilden und deshalb haufig als ,physikalische Modelle®
oder ,mathematisch-physikalische Modelle“ bezeichnet werden. Die
Charakteristiken der simulierten Windenergieeinspeisung lassen sich daher
auf physikalische Eigenschaften der Energieumwandlung zurtckfuhren und
sind nicht Resultat eines ,black-box“-Verfahrens wie z.B. die Verwendung
von neuronalen Netzen.

Der Nutzen von Windleistungssimulationen geht Uuber die ublichen
Ertragsberechnungen bei der Planung von Windparks hinaus. Sie kann,
wenn sie fur eine grof3flachige Windenergieeinspeisung durchgefihrt wird,
als Grundlage fur Kraftwerks- und Speichereinsatzplanungen, der Ermittlung
des Speicherbedarfs, Lastflussberechnungen und der Auslegung von
Stromnetzen dienen.

Der Nachteil von Windleistungssimulationen in Vergleich zur direkten
Verwendung von Windleistungsmessungen besteht darin, dass die Modelle
lediglich Vereinfachungen der realen Zusammenhéange darstellen kbénnen.

Im obigen Flussdiagramm sind ebenfalls die wesentlichen Datengrundlagen
dieser Arbeit durch Spiegelstriche angezeigt. Diese wurden thematisch den
Teilen zugeordnet, in die die vorliegende Arbeit gegliedert wurde. Die vier
Teile dieser Arbeit sind im Flussdiagramm durch gestrichelte Umrandungen
gekennzeichnet. Sie behandeln Eigenschaften der Windenergieeinspeisung,
welche thematisch die entwickelten Simulationsmodelle umschlieRen und fir
spezielle Aspekte der Netzintegration von Interesse sind. Ihre Uberschriften
lauten: die Dezentralitdt, die Variabilitdt, die Windabh&ngigkeit und die
Effizienz der Windenergieeinspeisung. Diese vier Eigenschaften der
Windenergieeinspeisung werden in der vorliegenden Arbeit zum einen
analysiert, zum anderen durch Simulationsmodelle nachgebildet. Ihnen ist
gemein, dass sie raumliche und zeitliche Aspekte der Windenergie-
einspeisung angeben. Die Analyse und Modellierung der Abhangigkeit der
Windenergieeinspeisung von Raum und Zeit ist somit das Ubergeordnete
Thema dieser Arbeit.

Es wird keineswegs der Anspruch erhoben die untersuchten Eigenschaften
umfassend zu beschreiben, im Fokus steht die Hinfuhrung auf die
Simulationsmodelle. Aul3erdem bleiben weitere denkbare Eigenschaften der
Windenergieeinspeisung  unbericksichtigt, wie  beispielsweise  die
Wirtschaftlichkeit, wobei auch keine sonstigen wirtschaftlichen Analysen
getatigt werden, die Prognostizierbarkeit, die Regelbarkeit oder dkologische
und soziologische Gesichtspunkte.



Teil 1 Die Dezentralitat der
Windenergieeinspeisung

Die Windenergie gilt gemeinhin als eine dezentrale
Pn gﬁ,ﬂ, Energiequelle. Dies lasst sich damit erklaren, dass ihre

Energiewandler, die Windenergieanlagen (WEA), im
Vergleich zu so genannten zentralen Stromerzeugern, wie fossilen
GrolRkraftwerken, raumlich weit verteilt sind und verhaltnismaRig Kkleine
Nennleistungen aufweisen. Neben diesen beiden Kriterien werden auch die
Verbraucherndhe und die Spannungsebene der Einspeisung fur die
Definition einer dezentralen Energieversorgung herangezogen (siehe [12]).
Die Untersuchungen in Kapitel 1.1 bezuglich der Dezentralitit der
Windenergieeinspeisung beschrédnken sich jedoch auf die raumliche
Verteilung der Nennleistungen von WEA und Windparks. Dieses Kapitel wird
auch dafir genutzt wesentliche Datengrundlagen fir diese Arbeit und
speziell fur die wetterdatenbasierte Windleistungssimulation zu beschreiben
und zwar die so genannten WEA-Stammdaten, die exakten WEA-Standorte
und die Leistungsmessungen an den so genannten Referenzwindparks.
Dieses Kapitel beschéftigt sich auch mit den Nabenhdéhen von WEA und
Windparks, was der Untersuchung der raumlichen Verteilung der installierten
Windleistung in vertikaler Richtung entspricht.
In Kapitel 1.2 werden Methoden fir die Modellierung der raumlichen
Verteilung der installierten Windleistung und die hierfir zu treffenden
Annahmen beschrieben. Wird die Modellierung der raumlichen Verteilung der
installierten Windleistung fir einen zukinftigen Zeitpunkt vorgenommen,
entspricht dies der Entwicklung von Szenarien des Windenergieausbaus.
Windenergieausbauszenarien sind ein grundlegender Teil von Studien tber
zukunftige Energieversorgungssysteme mit hohen Anteilen an Windenergie
([31, [4], [7], 8], [9]). Fur die vorliegende Arbeit werden zwei Windenergie-
ausbauszenarien, im Folgenden als Untersuchungsszenarien bezeichnet,
entwickelt, wobei die Methoden aus den Kapiteln 1.2.1, 1.2.2 und Al1.3 des
Anhangs verwendet werden. Eine Beschreibung der Untersuchungs-
szenarien erfolgt in Kapitel A1.4 und A1.5 des Anhangs.

1.1 Dierdumliche Verteilung der installierten Windleistung
1.1.1 Windenergieanlagen

1.1.1.1 Datengrundlage
Windenergieanlagen stellen in der vorliegenden Arbeit die kleinste
Betrachtungseinheit dar. Aus ihnen werden durch geographische
Gruppierung grofRere Betrachtungseinheiten gebildet, im Folgenden
allgemein als WEA-Gruppierungen bezeichnet. Zu den in dieser Arbeit
betrachteten WEA-Gruppierungen gehoren:
e Windparks (Kapitel 1.1.2, 3.6.1, 3.5, 0),
e Netzknoten mit installierter Windleistung (Kapitel A1.4),
e Gitter-, Planflachen mit installierter Windleistung (Kapitel 1.1.2.2,
Al.5),
e Landkreise und Planungsregionen mit installierter Windleistung
(Kapitel A1.4),
e die Nord- und Ostsee (Kapitel A1.4, A1.5) und
e das deutsche Festland (Kapitel A1.4, A1.5).

Es werden die
raumliche Verteilung
der Nennleistungen
und die Nabenhthen
von WEA und
Windparks untersucht
und modelliert



Die Eigenschaften von WEA-Gruppierungen lassen sich auf Grundlage der
Eigenschaften ihrer WEA, welche aus [13] vorliegen, berechnen. Diese
Datenquelle ist vergleichbar mit [14], hat allerdings den Vorteil, dass sie in
vorhandene Berechnungsroutinen und Abfragen der IWES-Datenbank
eingebaut ist und eine sehr hohe Vollstandigkeit aufweist. Durch die
VerknUpfung mit weiteren Tabellen der IWES-Datenbank kénnen folgende,
fur die weiteren Berechnungen relevanten Eigenschaften fur nahezu alle in
Deutschland installierten WEA ermittelt werden:
_Bekannte WEA- e Typ
E'ge”scgaefrt]e\?vgup\s_ Nennleistung (installierte Leistung, Kapazitat) P, [KW]
Stammdaten Nabenhohe hwea [M]
Rotordurchmesser droor [M]

Leistungskennlinie

Datum der Inbetriebnahme twea

Ausscheidedatum

Postleitzahl

Ortsname

Langengrad des Ortes bzw. der Postleitzahl

Breitengrad des Ortes bzw. der Postleitzahl

Hohe Uber dem Meeresspiegel hyy [mM]

Rauhigkeitslange des zugehdrigen Terrains zo [m]

Windparkzugehdrigkeit (durch einzelnen Buchstaben)

Abschaltwindgeschwindigkeit [m/s]

Diese Datengrundlage mit den Eigenschaften von Windenergieanlagen wird
im Folgenden als ,WEA-Stammdaten® bezeichnet. Nicht zu den WEA-
Stammdaten z&hlen insbesondere Schubbeiwert-Kennlinien, die nur fur
einige ausgewahlte Windenergieanlagen aus [15] gewonnen werden kénnen,
was von Nachteil fur die Berechnung von Abschattungsverlusten in Kapitel
4.1 ist. Tabelle 1-1 zeigt einen Auszug aus den WEA-Stammdaten.zur
Verdeutlichung ihres Informationsgehalts.

Tabelle 1-1: Auszug aus den WEA-Stammdaten

Enercon | Enercon | Enercon | Enercon | Enercon | Enercon | AN Bonus

v E 66 E 66 E 66 E 40 E 82 E53 | 600/44-2
Nennleistung [kW] 1800 1800 1500 600 2000 800 600
Nabenhdhe [m] 87 87 67 78 108 73 58
Rotordurchmesser [m] 70 70 66 44 82 23 44
Leistungskennlinien-Nr. 181 181 202 173 214 258 113

Inbetriebnahmedatum | 01.03.04 | 01.03.04 | 01.05.98 | 01.06.00 | 01.10.06 | 01.11.07 | 01.01.97
Ausscheidedatum

PLZ 37073 37073 37083 55129 55129 34466 34466
- . Gottingen| Mainz Mainz Wolfhagen
Ortsname Gottingen | Gottingen Geismar | Ebershei |Ebersheim Wolfhagen Briindersen
Langengrad 10,82 10,82 10,20 8,93 8,93 9,60 9,30
Breitengrad 5168 5168 5213 50,75 50.75 52.02 52.08
Héhe 0. NN. [m] 160.5 1605 220 184,75 184,75 273 318,25
Rauhigkeitslange [m] 0,1903 | 01903 0,07 0,0259 0,0259 0,0409 0,0535
Windparkzugehdrigkeit A A A A B B A
Abschaltwind- 25 25 25 25 25 25 25

geschwindigkeit [m/s]

Es liegen fir alle  Viele WEA-Typen treten in unterschiedlichen Bauweisen auf, d.h. ein und
WEA Leistungs-  derselbe Typ kann mit unterschiedlichen Nennleistungen, Nabenhdhen und
kennlinien vor  p otordurchmessern realisiert sein. Fur alle in Deutschland auftretenden
Kombinationen dieser Anlagendaten liegen fur diese Arbeit Leistungs-

kennlinien vor, die entweder von den Herstellern geliefert oder durch

Messungen der Institute DEWI, Wind-consult bzw. der WINDTEST Kaiser-
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Wilhelm-Koog GmbH erhoben wurden. Fir eine WEA mit identischen
Eigenschaften liegen in manchen Féllen zwei Leistungskennlinien vor und
zwar eine gemessene und eine vom Hersteller gelieferte. Ist dies der Fall
wird fur die Windleistungssimulation die gemessene und nicht die vom Her-
steller gelieferte Leistungskennlinie der WEA zugeordnet (siehe Kapitel 3.3).

Neben den technischen Anlagendaten sind auch die Standorte der WEA fur
wetterdatenbasierte Windleistungssimulationen von Belang.

Wie in Tabelle 1-1 ersichtlich, sind zwei WEA eines Ortes dieselben
Koordinaten zugeordnet. Diese Koordinaten geben den Ortsmittelpunkt an,
die rdumliche Auflosung der WEA-Stammdaten ist somit oftschaftsgenau.
Ebenso konnen die Mittelpunkte der PLZ-Gebiete herangezogen werden. Die
ortschaftsgenaue raumliche Auflésung ist in der Regel hdher als die von
Postleitzahlen, da meistens mehrere Ortschaften innerhalb eines PLZ-
Gebietes liegen. Dies ist in landlichen Gegenden der Fall, in denen auch das
Gros der Windenergie installiert ist. Grof3ere Ortschaften und Stadte
bestehen in der Regel aus mehreren PLZ-Gebieten.

Neben diesen groben WEA-Standortsangaben wird noch eine weitere Daten-
grundlage herangezogen, die exakte Standortsangaben enthalt und somit zur
Analyse der raumlichen Verteilung von Windenergieanlagen im folgenden
Kapitel 1.1.1.2 verwendet werden kann. Neben dieser Analyse kdénnen mit
den exakten WEA-Standortsangaben folgende Punkte durchgefiihrt werden:

e exakte Zuordnung von Windgeschwindigkeiten zu WEA.

e Uberprufung der Modellparameter aus den Kapiteln 4.1.2, A3.5 unten
und A3.6 unten auf ihre Abhangigkeit von raumlichen
Windparkeigenschaften.

e Berechnung der gegenseitigen Abschattungseffekte von WEA in
Kapitel 4.1.1 und 0.

e verbesserte Abschatzung von windparkinternen elektrischen Verlusten
(siehe Einleitung von Teil 4)

Datenquellen mit den exakten Standorten der WEA ganz Deutschlands
kénnen in Zukunft durch Internetdienste wie [16] und [17] entstehen, die
offentlich zugéngliche geographische Informationen enthalten, welche durch
jeden Nutzer erweitert werden konnen. Durch solche Dienste entsteht eine
Datenbasis, welche, wenn auch in ihrer Qualitéat im Vergleich zu professionell
gepflegten Datenbanken minderwertig, in ihrer GroRe und Vollstandigkeit
ungekannte Ausmalle annimmt. Auf solchen Datenquellen beruht die
Datenbank von [18]. Sie enthalt weltweite WEA-Standortsangaben mit hoher
Vollstandigkeit, welche fur Deutschland im Jahr 2010 90% betragt. Allerdings
ist zurzeit nur ein Kleinerer Teil dieser Standortsangaben wirklich exakt, der
Grof3teil hat eine Unscharfe von bis zu 7km. FUr die vorliegende Arbeit
werden jedoch die 19221 exakten WEA-Standorte aus dem digitalen Basis-
Landschaftsmodell [19] des Bundesamtes fur Kartographie und Geodasie
verwendet, welches eine Genauigkeit von +/- 3m aufweist, jedoch keine
weiteren Informationen Uber die WEA wie z.B. deren Typen, Nabenhthen
oder Rotordurchmesser enthalt. Eine Zuordnung der WEA-Stammdaten zu
diesen exakten WEA-Standortsangaben wirde diese Informationen liefern
und eine Verbesserung der Windleistungssimulation speziell fur die oben
aufgezahlten Punkte erméglichen. Auch fur Windleistungsprognoseverfahren
ware diese Datenverknipfung von grof3er Bedeutung, da Abschattungs-
verluste besser vorausgesagt werden konnten. Zum heutigen Zeitpunkt
konnte diese anspruchsvolle Verknipfung noch nicht vollstandig realisiert
werden. Erste Ansatze hierfir werden jedoch in Kapitel A1.1 des Anhangs
beschrieben.

WEA-
Standortsangaben

Verknipfung der
exakten WEA-
Standortsangaben
mit den WEA-
Stammdaten



Es sollen Mafl3e fir
die raumliche
Verteilung von WEA
definiert werden

Methoden zur
bildlichen Darstellung
der installierten
Windleistung

1.1.1.2 Raumliche Verteilung

Die rdumliche Verteilung der Windenergie wird in diesem Kapitel anhand
aller 19221 WEA-Standorte Deutschlands des vorigen Kapitels untersucht.
Ziel ist es Mal3e fur raumliche Verteilungen im Allgemeinen zu definieren, die
auf einzelne Windparks Ubertragen und evt. als Parameter fir die Modelle
zur raumlichen Verteilung in Kapitel A3.5, 3.6.2 und O verwendet werden
kénnen. Analog zu den statistischen Kennwerten des Mittelwertes und der
Standardabweichung fur eindimensionale Verteilungen werden so genannte
zentrographische Mal3zahlen herangezogen; der Schwerpunkt und die
Standarddistanz. Neben diesen beiden Mal3en werden im Folgenden noch
der mittleren Abstand, das nearest-neighbour-Maf3, der Hoover Index und
der Gini-Index zur Charakterisierung der raumlichen Verteilung der
Windenergie in Deutschland ermittelt.

Fur die graphische Darstellung der raumlichen Verteilung der installieren
Windleistung bieten sich prinzipiell drei Methoden an:

1. Darstellung der installierten Windleistung innerhalb von Polygonen
(,Polygondarstellung®, ,Bezugsflachenkarte®)

2. Darstellung der WEA-Nennleistung auf den exakten WEA-Standorten
(,Punktdarstellung®, ,Punktstreuungskarte®)

3. Darstellung der installierten Windleistung innerhalb eines Rasters
(,Rasterdarstellung®, ,Gitternetzkarte®)

Die HOohe der Nennleistung bzw. der installierten Leistung kann z.B. durch
die Farbwahl zum Ausdruck kommen. Die Polygon- und Rasterdarstellung
beziehen die installierte Windleistung auf Flachen, so dass hier die
Maglichkeit besteht Installationsdichten zu bestimmen.

In Abbildung 1-1 wurde den Polygonen der deutschen Postleitzahlengebiete
die Summe der installierten Windleistung der jeweiligen Postleitzahl aus den
WEA-Stammdaten zugeordnet. Die Summe aller PLZ-Nennleistungen
betragt im Jahr 2012 ca. 30GW. Um eine Vergleichbarkeit von groRen und
kleinen PLZ-Gebieten zu gewahrleisten und die raumliche Verteilung der
installierten Windleistung zum Ausdruck zu bringen wurde die installierte
Windleistung durch die Flache des jeweiligen PLZ-Gebietes geteilt. Aus der
Abbildung ist ersichtlich, dass die installierte Windleistung keineswegs
gleichmalfiig Gber Deutschland verteilt ist, sondern sich hauptsachlich in der
nordlichen Halfte Deutschlands befindet. Eine besonders hohe Dichte an
installierter Windleistung ist an der Nordseekiste zu erkennen. Das PLZ-
Gebiet mit der héchsten installierten Windleistung von ca. 356MW liegt bei
Schenkenberg in der Nahe von Prenzlau in der Uckermark. Das hochste
Verhaltnis von installierter Windleistung zu Flache weist mit dem Wert ca.
6,66 MW/km? das PLZ-Gebiet mit der Nummer 52062 in Aachen auf, was
einem Wert von ca. 15ha/MW entspricht. Hier sind 10,5MW auf ca. 158ha
installiert. Im Mittel entspricht das Verhaltnis von vorhandener installierter
Windleistung zur Flache des zugehdrigen PLZ-Gebietes 0,2075 MW/km2,
Wird gemal} Kapitel 1.1.1.3 ein WEA-Flachenbedarf von 7ha/MW angesetzt,
ergibt sich, dass im Jahr 2012 im Mittel ca. 1,5% der Flachen derjenigen
PLZ, die installierte Windleistung aufweisen, fir Windenergieerzeugung
genutzt werden.
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Abbildung 1-1: Bezugsflichenkarte der pro PLZ-Fliche installierten Windleistung im
Jahr 2012

Abbildung 1-2 zeigt die 19221 exakten WEA-Standorte aus [19] als
Punktstreuungskarte. Da die Nennleistung der WEA nicht bekannt ist, konnte
sie nicht durch eine farbliche Markierung angezeigt werden. Die Auflésung
des Bildes ist zu klein um einzelne WEA ausfindig zu machen. Im Zoom im
rechten Teil der Abbildung treten die einzelnen WEA-Standorte hervor.
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Abbildung 1-2: Punktdarstellung der Standorte, des Schwerpunkts und der Standard-
distanz von 19221 WEA (links), Ausschnitt (rechts)

In der Abbildung ist der Schwerpunkt der raumlichen Verteilung der WEA als

rotes Kreuz dargestellt. Der Schwerpunkt hat die Eigenschaft, die Summe Berechnung des
der quadrierten Distanzen zwischen den Koordinaten der WEA und sich Sc¢hwerpunktes
selbst zu minimieren



[20]. Er liegt bei 10,0568°E 0Ostlicher Lange und 52,3935°N noérdlicher Breite,
wobei die Nennleistungen der WEA nicht bertcksichtigt wurden. Der
Schwerpunkt S(44, @), Welcher eine zweidimensionale Variable darstellt,

errechnet sich nicht einfach durch arithmetische Mittelung der Angaben zu
den Langengraden 1 und Breitengraden ¢ der WEA, da die Distanzen von
Langengraden fur unterschiedliche Breitengrade verschieden sind. Zur
Berechnung eines Schwerpunktes werden die geographischen Langen- und
Breitengrade der betrachteten WEA (durch Multiplikation mit =/180 als

Radianten im Bogenmalf3 ausgedriickt) in die kartesischen Koordinaten x, y
und Z umgerechnet (siehe Abbildung 1-3).

Kartesische
z-Koordinate

Abbildung 1-3: Abbildung der WEA-Standorte in kartesischen Koordinaten

X =R, -cos| ¢ —— |-cos| 1
180° 180°

_ T . e T
V=R, -cos|l ¢- -sin| A -
Y=Fo-Co8 @ 1800) ( 180°j

. ~ T
Z=R,-sin| ¢-
0 ((p 180°)

(1-1)

Der Schwerpunkt ergibt sich als der arithmetische Mittelwert der kartesischen
Koordinaten. Bei der Mittelung der kartesischen Koordinaten kann auch eine
Gewichtung durchgefuhrt werden, z.B. fur die Bestimmung des
Schwerpunktes der installierten Windleistung. Mit Hilfe der in
Programmiersprachen ublichen arctan2-Funktion, welche eine
Arkustangensfunktion mit zwei Argumenten darstellt und die allgemeine
Form

arctan(y/ x) fur x>0

arctan(y/x)+ « fur x<0,y>0

arctan(y/ x) — fi 0,y<0
arctan 2(y, x) = (y/x) =z o X<BY<

+7l2 fir x=0,y>0’
—-7l2 fur x=0,y<0
0 fur x=0,y=0

(1-2)

annimmt lassen sich die geographischen Koordinaten Ay, und ¢, des
Schwerpunktes in Langen- und Breitengrad,
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Asp =

o

T
180 -arctan 2(Z, /X% +y?),
T

Psp =

(1-3)

aus den kartesischen Mittelwerten zurtckrechnen. Diesen Berechnungen
liegt die Annahme einer kugelférmigen Erde zugrunde. Der Radius Ro der
Kugel ist fur die Berechnung des Schwerpunktes irrelevant, er kurzt sich in
der arctan2-Funktion heraus. Fir die Distanz zwischen den WEA in Metern
wird

T T
d = R, -arccos| sin ..
WEALWEA2 — ( (Pwem 1800) N(Aweaz 1800)

T
+ cos
(Pwem 1800) S(Pweas 1800) S(Awem To— 180° — Aweaz 180°)j
= 2R, arcsin| _[sin? (WWEAZ — e J + cos( e j cos( Pwienz j -sin? (MWEAZ LT ]
0 360° 180° 180° 360°
(1-4)

gemalR [21] angesetzt, wobei der Ausdruck mit dem Arkussinus nach [22]
verwendet werden kann um die numerischen Probleme des Arkuskosinus bei
kleinen Winkeln zu vermeiden. Die berechnete Distanz dwgaiwea2 €ntspricht
der Lange des Kreisbogens zwischen den beiden WEA, der Teil des
Grol3kreises ist, der durch die Koordinatenpunkte der WEA lauft und die
angenommene Erdkugel in zwei gleichgrol3e Halbkugeln teilt.

Der Radius des in Abbildung 1-2 dargestellten roten Kreises gibt die
Standarddistanz der WEA-Standorte wieder. Als Zentrum des Kreises wurde
der Schwerpunkt gewéhlt. Die Standarddistanz, welche in [23] eingeflhrt
wurde, ist nach [24] ein Mal} fur raumliche Verteilungen bzw. Streuungen der
Standorte sowie ihrer relativen Lage zueinander; je groRer sie ist desto
groRer ist die Streuung der Standorte. In den Kapiteln 4.1.2, A3.5 und A3.6
werden die Standarddistanzen von WEA innerhalb von Windparks
herangezogen und zur Uberpriifung moglicher Abhangigkeiten den dortigen
Modellparametern gegenibergestellt. Inre Berechnung erfolgt nach:

b= e 23 e

i=1 j=1
(1-5)

Fur die n=19221 geographischen Koordinaten der WEA-Standorte ergibt sich
die Standarddistanz zu 1,9633° und ca. 218km fir ein Ry von 6371km. Sie
lasst sich ebenso unter Berechnung der Distanz dweais einer jeden WEA i
(ie{1,2,...,n}) zum Schwerpunkt S(As, @s) Nach

z dWEAl

(1-6)

berechnen, was die Anzahl der Berechnungsschritte aus Gleichung (1-5) auf
ihre Wurzel reduziert. Die obige Berechnungsvorschrift fir die Standard-
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Ein flachentreuer
Kartennetzentwurf
verbessert nicht nur
die Darstellung,
sondern vereinfacht
auch die
Berechnungs-
vorschriften

distanz entspricht der fur Standardabweichungen mit dem Unterschied, dass
sie sich auf bi- und nicht auf univariate Verteilungen bezieht.
Die Darstellung von rdumlichen Verteilungen mit Darstellungsachsen der
Einheit Grad (°) ist zur Verdeutlichung von raumlichen Verteilungen aus
folgenden Griinden nur bedingt geeignet. Der in Abbildung 1-2 dargestellte
Kreis ware keiner, wenn er flachentreu projeziert wirde. In der Darstellung
sind die Abstande aller geographischen Koordinaten, d.h. der Langen- und
Breitengrade, namlich identisch. Es handelt sich um eine, hinsichtlich der
geographischen Koordinaten, abstandstreue, &quidistante Zylinderprojektion,
eine sogenannte Plattkarte. Diese ist jedoch nicht flachentreu. Die Flache
einer in der Darstellung nordlich gelegenen Gitterflache ist kleiner als die
einer sudlichen, da Langengrade bei den Polen zusammenlaufen. Ein
flachentreuer Kartennetzentwurf kann durch die beschriebene Umwandlung
des geographischen in ein kartesisches Koordinatensystem mit x- und y-
bzw. Rechst- und Hochwerte erreicht werden.

300 T T

+ WEA-Standort

b1 1] R STTRTRIRTS: SITTEPIS:

33 [krn]

Mmoo k-2 .......... 2

[}
T
s-Hochwert, M 5805

00 F -

ook .

Distanz worm Schwerpunkt [km)
Bezug

-300

-400 F

500 -

Beiugsmeridi fi, 10.0568°E
| | 1

-100 ] 100
Distanz vorn Schwerpunkt [km]

500 L
300 -300

-200 200 300 400

Abbildung 1-4: Aquidistante Projektion der WEA-Standorte sowie deren Schwerpunkt
und Standarddistanz

Eine spezielle, oft gebrauchte Variante fir diesen Kartennetzentwurf ist die
Verwendung des UTM-Koordinatensystems, welches eine transversale
Mercator-Projektion, also eine winkeltreue, konforme Zylinderprojektion
darstellt. Eine ausfuhrliche Beschreibung der Umrechnung von
geographischen Koordinaten in UTM-Koordinaten ist dem Kapitel A1.2 des
Anhangs zu entnehmen. Abweichend von der dort beschriebenen Methode
wird fur Abbildung 1-4 ein vom UTM-System abweichender Bezugsmeridian
Aret gewahlt. Dieser wird auf den Langengrad des Schwerpunkts der 19221
WEA von 10,0568°E gesetzt. Zudem wurde der Breitengrad des
Schwerpunkts von 52,3935°N zu Null gesetzt. In dieser Darstellung lassen
sich die Entfernungen der WEA in Metern ablesen. Die Berechnung der
Distanz einer WEA1 zu einer WEA2 vereinfacht sich im Vergleich zu
Gleichung (1-4) mit x und y als den Rechts- bzw. Hochwerten auf die
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Berechnung der euklidischen Distanz unter Verwendung der Satzes des

Pythagoras zu dyesuwens =+ (Xneat — Xuenz )’ + (Yooas — Yweso )° - Die Standard-

distanz kann weiterhin mit den Gleichungen (1-5) und (1-6) berechnet
werden. Letztere ergibt sich fur die Rechts- und Hochwerte zu

an,i '(XWEA,i _)_(WEA)Z an,i '(yvaA,i - yWEA)Z
i=1 4=t

Zn: I:)n,i Zn: I:)n,i
i=1 i=1

Sty = ,

(-7

wobei hier eine Gewichtung der n WEA-Standorte nach den Nennleistungen
Pni fur alle WEA i eingefugt wurde, die ebenfalls bei der Berechnung der

Mittelwerte X,., und V¥, gemafl Gleichung (1-19) berucksichtigt werden
kann. Wenn, wie in Abbildung 1-4, der Schwerpunkt als Koordinatenursprung
gewahlt wird und die Nennleistungen der WEA unbekannt sind, vereinfacht
sich die Berechnung der Standarddistanz zu

1< s 1 2
Sq X \/Hizl:XWEA,i +E; Yweai -
(1-8)

Diese Standarddistanz s,, wird in Abbildung 1-5 der Standarddistanz s, ,,

fur Langen- und Breitengrade nach Gleichung (1-5) oder (1-6)
gegenubergestellt.

y—1Y

0
/\ - /\Hj’
Sdy.

Abbildung 1-5: Gegeniiberstellung der Plattkarte und der transversalen Mercator-
Projektion Deutschlands, normiert auf die jeweilige WEA-
Standarddistanz
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Berechnung der
mittleren WEA-
Abstéande

In der Darstellung werden jedoch nicht die Standarddistanzen direkt, sondern
die Umrisse Deutschlands, die sich nach entsprechender Normierung, d.h.
nach Normierung auf die jeweilige Standarddistanz, ergeben, verglichen. Auf
eine Darstellung der WEA-Standorte wurde aus Grinden der
Ubersichtlichkeit verzichtet. Es ist ersichtlich, dass die AusmaRe der Umrisse
in Nord-Sud-Richtung bei beiden Projektionen identisch sind, was sich
dadurch begrindet, dass Breitengrade gleichabstandig sind. In Ost-West-
Richtung unterscheiden sich die Umrisse deutlich. Auf Ho6he des
Schwerpunktes weist die Plattkarte etwa das 1,7-fache der Ost-West-
Ausdehnung der flachentreuen Projektion auf, auf Hohe des Ordinatenwertes
-2 etwa das 1,5-fache. Diese deutlichen Unterschiede unterstreichen die
Notwendigkeit einer flachentreuen Projektion fur Untersuchungen von
raumlichen Verteilungen.

Auf Grundlage der flachentreuen Projektion ist zur weiteren Charakter-
isierung der rdumlichen Verteilung der Windenergie in Abbildung 1-6 die
Haufigkeitsverteilung der WEA-Abstande zum Schwerpunkt in Kilometern
aufgetragen. Wie sich an der relativen kumulierten Haufigkeitskurve bei dem
Wert von 0,5 ablesen lasst, betragen die WEA-Abstande vom Schwerpunkt
im Mittel ca. 200km. Die Standarddistanz sy, welche 218km betragt,

entspricht folglich nicht dem mittleren Abstand d . Dieser errechnet sich nach

1 n
dWEA,S = E 2 ,\/X\NEA,iz + yWEA,i2 :
i=1

1-9)

1250 , : , : , , , , , : : — 1.25
:‘g
! ! ! ! ! ! ! ! ! ! ! ! e
L A I M S e e e S
= : ! : ! : : ! : : ! ! ! =
% : : : : : : : : : ' ' : T
= [El iy poomoe P M Wi v K absolute Haufigkeit 70 @
= i — relative kummulierte Haufigkeit} 2
@ 500 f------i----- EREEREREE Al -2 06 E
5 : : : : : : : : : ! ! ! =
o ! I | I ! ] ! ! ! ! ! ! =
2 5 : : ] : : : : : : ! ! L gos =
T """ """ " "mHEEEERR (e T e e ey S T - m
© : : : : : : : : : ! ! ! =
=
0 0 z

0 50 100 150 200 250 300 350 400 450 500 550 600
WEA-Abstandsklassen zum Schwerpunkt [km]

Abbildung 1-6: Haufigkeitsverteilung aller WEA-Abstinde zum Schwerpunkt der
installierten Windleistung Deutschlands von Klassen der Breite 10km

Werden nicht die WEA-Abstéande zum Schwerpunkt, sondern die Abstande
aller 19221-19220/2 ~185Mio.WEA-Paare in Abbildung 1-7 betrachtet, wird
deutlich, dass die WEA im Mittel ca. 270km weit voneinander entfernt sind.
Der exakte Wert berechnet sich nach

_ 1 n_ n
dWEA,WEA = mZZdWEAi WEAj

i=1 j=1
(1-10)
zu 275,5km.
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Abbildung 1-7: Hiufigkeitsverteilung aller WEA-Abstandspaare von Klassen der Breite
10km

Wird nicht wie in Gleichung (1-10) jeder WEA-Paar-Abstand, sondern nur die
Absténde einer jeden WEA i zu der ihr nachstgelegenen WEA j aufsummiert,
lasst sich ein weiteres Mal} fur raumliche Verteilungen bestimmen, das so
genannte ,nearest-neighbour-Mal¥“ R (siehe [25]),

ZdWEAi,WEAj
R = 2\/E.i=1—,
A n

mit A als der Flache des betrachteten Gebietes, also 355283km2 fir
Deutschland. Nach [25] ist R gleich:
- 1, bei einer rein zufalligen raumlichen Verteilung,
- 2,149 bei einer vollig regelmafigen raumlichen Verteilung und
- 0 bei einer in ,Klumpen“ [25] konzentrierten raumlichen
Verteilung.

(1-11)

Fur die n=19221 WEA ergibt sich fur R der Wert 0,247. Die WEA weisen
somit eine stark dezentralisierte Verteilung auf.

Diese Tatsache kann auch aus Abbildung 1-8 abgelesen werden. Hier ist, mit
Klassenbreiten von 50m, die 1. Abstandsklasse aus Abbildung 1-7, welche
von 0 bis 10km reicht, dargestellt. In diesem Bereich liegen die WEA-
Abstande innerhalb einzelner Windparks.

In Abbildung 1-8 wird deutlich, dass kaum WEA-Abstéande von 0 bis 100m
vorliegen, da ein solch geringer Abstand ungtinstig hinsichtlich der
gegenseitigen Abschattungseffekte der WEA ist. Es ist anzunehmen, dass es
sich bei den WEA, die weniger als 100m voneinander entfernt sind, um
kleine Anlagen mit geringem Rotordurchmesser handelt. Ab 100m nimmt die
Haufigkeit von WEA-Abstanden rapide zu und erreicht bei der
Abstandsklasse von 300m ihr lokales Maximum. Wird der Abstand von 300m
auf den mittleren Rotordurchmesser der WEA des Jahres 2007 von 56,6m
bezogen, lasst sich schlussfolgern, dass relativ viele WEA-Paare einen
Abstand von 5,3 Rotordurchmessern aufweisen. Auch die sich an die
Abstandsklasse von 300m anschlieRenden héheren Abstandsklassen weisen
zunachst noch eine relativ hohe Haufigkeit auf. Sie nimmt aber kontinuierlich
bis zu dem lokalen Minimum bei ca. 3500m ab, dann mit geringer Steigung
wieder zu. Dieser Verlauf der WEA-Abstandshaufigkeiten bringt die
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dezentralisierte Konzentration der WEA-Standorte gemal [26] zum Ausdruck
(siehe Abbildung 1-9).

5000 1
absolute Haufigkeit}
z 4000 --+fcH --t-1— Ausgleichspolynomj -
< i S S R B R R B
S 3000 4
H1)
I
o :
S 2000 -f=-
©
(7]
= :
© 1000 Ti1i

0

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000 5500 6000 6500 7000 7500 8000 8500 9000 9500 10000
Abstandsklassen von WEA-Paaren [m]

Abbildung 1-8: Haufigkeitsverteilung von WEA-Paaren mit Abstinden kleiner 10km von
Klassen der Breite 50m
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Abbildung 1-9: Grundformen von riumlichen Verteilungen nach [26] und die Hiufigkeit
von Punktpaarabstandsklassen

Dass es sich bei den WEA-Standorten um eine dezentralisierte
Konzentration und nicht um eine Zentralisation handelt, wird an dem lokalen
Minimum aus Abbildung 1-8 deutlich; die Haufigkeitsverteilung der Abstande
ist wie in Abbildung 1-9 rechts unten ,gespalten®. Dass es sich nicht um eine
allgemeine Konzentration handelt, wird an dem rapiden Anstieg bei niedrigen
Abstéanden deutlich.

Die Verdichtungszentren entsprechen bei den WEA-Standorten den
Schwerpunkten der Windparks. Bis zu einem WEA-Paar-Abstand von etwa
3500m liegen die WEA laut Abbildung 1-8 im Mittel innerhalb eines
Ballungsgebiets, dem Windpark. Grol3ere Abstande beziehen im Mittel die
WEA eines anderen Windparks mit ein. Die raumliche Ausdehnung von
Windparks wird in Kapitel 1.1.2.3 weiter untersucht.
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Die letzte der drei zu Beginn des Kapitels aufgezahlten Darstellungsformen,
die Gitternetzkarte, ist in Abbildung 1-10 dargestellt.
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Abbildung 1-10: Gitternetzkarten der installierten Windleistung 2012 mit unterschiedlich
groflen Gitterflichen (1km? links, 10km? Mitte, 200km? rechts) sowie
deren Hiufigkeitsverteilung

Mit dieser Rasterdarstellung kdnnen sowohl die Installationsdichten, als auch
die absoluten Installationszahlen von verschiedenen Gebieten verglichen
werden, da die Gitterflachen die gleichen Ausmalfie haben. In Abbildung 1-10
kommt die absolute installierte Windleistung durch die Farbwahl zum
Ausdruck. Die Installationszahlen ergeben sich als die Summe aller WEA-
Nennleistungen aus den WEA-Stammdaten, deren PLZ-Mittelpunkte in die
jeweilige Gitterflache fallen.

Die drei Bilder in Abbildung 1-10 unterscheiden sich in der GroRRe der
verwendeten Gitterflachen. Im linken Bild wurde der Kontrast erhdht, um
einige der kleinen Gitterflachen von 1kmz2 fur die Abbildung sichtbar zu
machen. Es wird deutlich, dass sowohl zu kleine, als auch zu grol3e
Gitterflachen kein deutliches Bild der raumlichen Verteilung der installierten
Windleistung liefern. Das Finden einer geeigneten Gitterflachengrofle, d.h.
einer geeigneten Aggregationsstufe bzw. eines geeigneten
Diskretisierungsgrades wie im mittleren Bild, basiert nach [25] und [27] oft auf
subjektiven Einschéatzungen. In [28] wird allerdings ein statistisches
Verfahren zur Ermittlung eines geeigneten Diskretisierungsgrades
vorgestellt, das die Zunahme von Modelleffizienzen und die Abnahme des
Informationsgehalts bei hoéher  werdenden Aggregationsniveaus
berlcksichtigt. Auch auf die GroRe der fir das Untersuchungsszenario 2
modellierten Windparks (siehe Kapitel A1.5 und [46]) hat die gewahlte
Gitterflachengrol3e einen erheblichen Einfluss.

Unter Verwendung der Gitterflachen lassen sich Mal3e fur die r&dumliche
Konzentration der installierten Windleistung bestimmen. Hierzu wird die
sogenannte Lorenzkurve berechnet. Bei dieser werden die zunachst
aufsteigend sortierten und dann kumulierten installierten Windleistungen der
Gitterflichen Uber dem Anteil, den die kumulierten Gitterflachen an der
Gesamtflache annehmen, aufgetragen (siehe Abbildung 1-11).
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Abbildung 1-11: Lorenzkurve zur Darstellung der Konzentration der installierten
Windleistung 2012 bei Verwendung von Gitterflichen der Gré3e 10km
x 10km

Eine vollkommen gleichmaRige raumliche Verteilung der installierten
Windleistung wirde zu der grinen Diagonale fuhren. Bei einer vollstandigen
Konzentration der installierten Windleistung auf einen Punkt wirde die
Lorenzkurve der Verbindungslinie zwischen den Koordinaten (0,0), (100,0)
und (100,100) entsprechen. Die Flache zwischen der Diagonalen und der
blauen Lorenzkurve kann als Mal3 fur die Konzentration verwendet werden.
Der so genannte Konzentrationskoeffizient Kg (Gini-Index) ergibt sich als das
Verhéltnis dieser Flache zu der Flache zwischen der Diagonalen und den
Koordinatenachsen. Die Berechnungsvorschrift nach [29] vereinfacht sich far
gleichgrol3e Gitterflachen zu

h . Z Pn,sortiert,i

(1-12)
Der Konzentrationskoeffizient betragt fir die Abbildung 81,38%. Neben dem
Konzentrationskoeffizient wird auch der so genannte Hoover Index (index of
dissimilarity) ID als Malzahl fur die Konzentration herangezogen. Er
entspricht dem grof3ten Abstand der Lorenzkurve zur Diagonalen, welcher in
Abbildung 1-11 als rot gestrichelte Linie dargestellt ist. Seine Berechnungs-
vorschrift aus [25] vereinfacht sich fur gleichgroRe Gitternetzflachen i zu

ID :100-%i %— nP”"
i=1 P
; n,k

(1-13)
und betragt fur obige Abbildung 67,06%.

18



1.1.1.3 Flachenbedarf

WEA werden nicht beliebig dicht neben- oder hintereinander aufgestellt, da per Flachenbedart
sie sonst zu hohe Abschattungsverluste erfahren wiirden. Der Flachenbedarf von WEA wird als
einer WEA hangt von ihrem Rotordurchmesser (door) ab, weshalb dieser als rechteckig angesetzt
Mal3 fur die Abstande zwischen WEA verwendet wird. Aber nicht nur vom
Rotordurchmesser, sondern auch von der Richtung, aus der der Wind am

Standort in der Regel weht, hangt der Abstand einer WEA zu ihren Nachbarn

ab. Die Abstande in Hauptwindrichtung werden normalerweise grol3er

gewahlt als in Nebenwindrichtung. Der WEA-Mindestabstand in
Hauptwindrichtung wird im Folgenden als n;-faches des Rotordurchmessers

angesetzt, orthogonal zur Hauptwindrichtung hingegen als np-faches (n e

N+). Der als rechteckig angesetzte Flachenbedarf F einer WEA ergibt sich
dann zu:
F=nd n,d

rotor rotor —

(1-14)

Welche Werte fur n; und n; realistisch sind, hangt von den Windverhaltnissen
am Windparkstandort ab und kann im Folgenden nur abgeschétzt werden.
Hierfir werden WEA herangezogen, deren Nennleistungen dem Mittelwert
aller WEA im Jahr 2010 am n&chsten kommen. Dies sind mit 1,3AMW die AN
Bonus/Siemens 1.3MW/62 und die Nordex N 62/1300. Ihre Rotoren haben
einen Durchmesser von 62m. Fir diese WEA ergibt sich ein Flachenbedarf
von 7ha/MW, welcher auch gemalf [3] im Mittel fir die WEA des Jahres 2010
angesetzt werden kann, wenn, wie in Abbildung 1-12 dargestellt, fur n; der
Wert 6 und fir n, der Wert 4 verwendet werden.

@ Rotordurchmesser d, . [M]

Hauptwindrichtung

—
+ T T

Abstand »n,d [m]

rofor

Abstand n,d [m]

rotfor

0

Abbildung 1-12: Angesetzte Abstinde von onshore Windenergieanlagen

Diese Zusammenhange werden in [30] und fir die modellierten onshore per Flachenbedart
WEA-Standorte des Untersuchungsszenarios 2 (siehe Kapitel A1.5 des von offshore WEA
Anhangs) verwendet. Zur Herleitung des Flachenbedarfs von offshore WEA wird aus dem

fir das Untersuchungsszenario 2 wird der offshore Windpark ,alpha-ventus® Windpark ,alpha
im Folgenden genauer untersucht. Die Abstande der WEA des Windparks ventus” hergeleitet
sind aus [31] bekannt, seine Flache aus [32].
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Abbildung 1-13: WEA-Abstinde und angesetzte Fliche des offshore Windparks ,,alpha-
ventus“

Abbildung 1-13 gibt die Abstande der WEA des offshore Windparks ,alpha
ventus® zueinander in Metern und als Vielfache der beiden
Rotordurchmesser d; und d, wieder. Die Abstande der WEA zu den Grenzen
der zur Verfugung stehenden Flache wurden derart angesetzt, dass die WEA
zentriert sind. Die Kanten des Windparks zeigen nahezu exakt in die vier
Haupthimmelsrichtungen. Zur vereinfachten Abschatzung des mittleren
WEA-Flachenbedarfs wird ein mittlerer Rotordurchmesser d, von 121m
verwendet. Die Nord-Sud-Ausdehnung der Windparkflache von 2975m
entspricht ungefahr dem 24,6fachen von d,. Wird dieser Wert durch die
Anzahl der WEA-Reihen von 4 geteilt, folgt ein mittlerer WEA-Abstand in
Nord-Siud-Richtung von

(25+67+63 4+ 6,6+25)-d, _ 2‘:6 d,, ~615d, .

(1-15)
Die WEA-Abstande in West-Ost-Richtung sind zwar fir jede WEA-Reihe
leicht unterschiedlich, fir den mittleren WEA-Abstand in West-Ost-Richtung
kann jedoch der Wert von 6 Rotorabstande angesetzt werden, da er sich
sowohl fir die obere Reihe der Abbildung gemaf

(23+7+6,5+23)-d,, ~6d,
3
(1-16)
als auch fur die unter Reihe der Abbildung gemarf
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(21+7+6,7+2))-d,, ~6d_
3
(1-17)

ergibt. Die Flache, welche eine WEA des offshore Windparks ,alpha ventus®
beansprucht, betragt somit im Mittel

F =Ny A - NMhorisonalm = 6,15-121m - 6 -121m =54ha..

— "lvertikal ¥ m

(1-18)

Alle 12 WEA nehmen somit eine Flache von 648ha ein, was der Angabe aus
[32] von 2181m*2975m=649ha ungefahr entspricht. Der Flachenbedarf des
offshore Windparks ,alpha-ventus® in Hektar pro Megawatt ergibt sich mit
seiner installierten Leistung von 60MW zu rund 11ha/MW.

Dieser im Vergleich zu onshore WEA deutlich héhere Flachenbedarfswert
erklart sich aus der Tatsache, dass offshore WEA wegen der geringeren
Turbulenzen auf See weiter entfernt voneinander aufgestellt werden missen
um die gegenseitigen Abschattungsverluste in Grenzen zu halten.

1.1.1.4 Nabenhdhen

Far Windleistungssimulationen sind die Nabenhohen der
Windenergieanlagen von grol3er Bedeutung. Dies liegt daran, dass die
Windgeschwindigkeit mit zunehmender Hohe zunimmt (siehe hierzu Kapitel
3.2.1) und bereits mit geringfligig hoheren Windgeschwindigkeiten deutlich
mehr Leistung erzeugt werden kann (siehe hierzu Einleitung von Teil 4). Um
das hohere Potential ausnutzen zu kénnen, wurden in den vergangenen
Jahren die Anlagenentwicklung in Richtung grof3erer Nabenhdhen voran-
getrieben und Jahr fur Jahr héhere WEA installiert. In Abbildung 1-14 sind
die Nabenhothen aller seit 1982 in Deutschland errichteten WEA sowie der
leistungsgewichtete Mittelwert von jeweils 250 zeitlich aufeinander folgend
errichteten WEA dargestellt. Es ist im Mittel eine stetige Zunahme zu
erkennen mit leichter Abflachung zwischen 2005 und 2010. Die Streuung um
den Mittelwert wurde mit der Zeit groRer und es bildeten sich Standard-
nabenhohen heraus (horizontale Linien, Plateaus).
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Abbildung 1-14: Nabenhéhen aller in Deutschland bis Ende 2012 errichteten WEA

Gut zu erkennen sind auch die maximalen Nabenhdhen. Hierbei sticht eine
Anlage mit 160m Nabenhdhe heraus. 550 WEA verfigen Ende 2012 Uber
Nabenhdhen Uber 134m. Es ist anzunehmen, dass die Nabenhthen von
Standortseigenschaften wie dem Breitengrad, der HOhe lGber dem Meeres-
spiegel oder der mittleren Windgeschwindigkeit abhé&ngen.
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Abbildung 1-15 zeigt diese Abhangigkeiten sowie
Zusammenhange von jeweils 250 WEA.
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Den noch eindeutigsten Zusammenhang weist das rechte Bild auf. Mit
zunehmender mittlerer Windgeschwindigkeit in 80m Hohe Uber dem Grund
aus [33] nehmen die Nabenhohen im Mittel ab. An windstarken Standorten,
etwa an der Kiste, wo die geringe Rauhigkeit des Terrains zudem relativ
hohe Windgeschwindigkeiten in relativ niedriger Hohe zulasst, rechnet es
sich kostenmallig kleinere Anlagen zu errichten. Ein Zusammenhang von
mittlerer Windgeschwindigkeit und Nabenhthe sollte bei der Modellierung
zukunftiger Nabenhdhen (Kapitel 1.2.2) beachtet werden.

1.1.2 Windparks

Ein Windpark stellt eine Gruppierung von WEA dar. Welche Kriterien eine
WEA-Gruppierung zu einem Windpark machen ist nicht eindeutig geklart. Die
Namen von Windparks spiegeln in der Regel die Eigentumsverhéaltnisse
wider, da die Namensgebung durch die Besitzer erfolgt. Wieviele WEA der
Besitzer auf der ihm zur Verfigung stehenden, begrenzten Flache
unterbringt ist Resultat wirtschaftlicher Abwéagungen, in die die gegenseitigen
WEA-Abschattungsverluste, die Generatorleistungen, die Rotordurchmesser,
die Haufigkeitsverteilung der Windrichtungen und evt. bereits existierende
oder zu erwartende zukinftige Hindernisse (wie weitere WEA), uvm.
einflielBen kann.

Aus aerodynamischer Sicht kann ein Windpark als eine WEA-Gruppierung
definiert werden, die soweit von anderen WEA entfernt ist, dass sie
vernachlassigbare  Abschattungseffekte auf diese ausibt. Diese
aerodynamische Unabhangigkeit ist erfahrungsgeméafl? ab einer Entfernung
von etwa 10 Rotordurchmessern gegeben. In Kapitel A4.1 des Anhangs
erfolgt eine Analyse dartber in wieviele Windparks sich die WEA in
Deutschland in Abhangigkeit von Grenzwerten fir Abschattungsverluste
aufteilen.

Aus elektrischer Sicht besteht ein Windpark aus den WEA, die an ein und
dieselbe Netzanschlussanlage, welche gemald [34] in der Regel aus einer
Mittelspannungsleitung und einer Ubergabestation besteht, angeschlossen
sind.

Ungeachtet des Netzes, zumal es nicht sichtbar ist, wird oftmals die
raumliche Verteilung der WEA als Kriterium zur Definition eines Windparks
verwendet. Eine Ansammlung von WEA wird gemeinhin als Windpark
bezeichnet, wenn sie subjektiv als Einheit wahrgenommen wird. Das ist der
Fall, wenn Uberhaupt kein anderer Windpark in Sicht ist oder die Abstande
der WEA des Windparks zueinander deutlich kleiner sind als die Abstande zu
den WEA eines anderen Windparks. In Kapitel 1.1.2.3 wird der Schwellwert
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fur WEA-Abstande, der festlegt, ob die WEA zu einem oder mehreren
Windparks gehoren, ermittelt.

Die Eigenschaften eines Windparks oder auch allgemein jeder WEA-
Gruppierung setzen sich aus den Eigenschaften der zugehoérigen WEA
zusammen. Aus der Eigenschaft X, einer jeden k-ten WEA (siehe Aufzahlung
in Kapitel 1.1.1.1) kann die entsprechende Eigenschaft X einer WEA-
Gruppierung mittels Leistungsgewichtung unter Verwendung der Nenn-
leistung P, jeder k-ten WEA berechnet werden:

(1-19)

Die Leistungsgewichtung wird deswegen bei der Mittelung durchgefihrt, weil
die Nennleistungen der WEA entscheidend fiur die Leistungseinspeisung der
WEA-Gruppierung sind. Die Nennleistung der WEA-Gruppierung entspricht
der Summe der Nennleistungen aller zugehérigen WEA. Die
leistungsgewichtete Mittelung wird z.B. zur Berechnung der Rauhigkeitslange
des zugehdrigen Terrains oder der mittleren Rotorflache einer WEA-
Gruppierung verwendet, welche fir Xy eingesetzt werden kénnen.

Fur die Berechnung des geographischen Schwerpunktes werden die
Langen- und Breitengrade der WEA zuné&chst in kartesische Koordinaten
gemal den Formeln (1-1) umgerechnet und dann gemald dem obigen
Zusammenhang leistungsgewichtet gemittelt. Die Rulckrechnung der
kartesischen Mittelwerte in Langen- und Breitengrad erfolgt gemaR den
Formeln (1-3).

Fur die Windleistungssimulation kann die Definition einer mittleren Windpark-
Nabenhohe vorteilhaft sein. Auf diese eine HOhe konnen die
Windgeschwindigkeiten aus dem Wettermodell, die raumliche Mittelwerte
darstellen bzw. nicht fur einen r&dumlichen Punkt gelten und somit nicht
bedenkenlos den Einzelanlagen zugeordnet werden kodnnen, interpoliert
werden. So wird z.B. fur die Berechnung der WEA-Abschattungseffekte in
Kapitel 4.1.1 fur einen Windpark eine einzige Windgeschwindigkeit in einer
Hohe vorgegeben. Die Berechnung der mittleren Nabenhdhe eines
Windparks wird in Kapitel 1.1.2.4 erlautert.

1.1.2.1 Datengrundlage

Die Hauptdatengrundlage an Leistungsmessdaten fir die vorliegende Arbeit,
die so genannten ,Referenzmessungen®, kommt von den so genannten
.Referenzwindparks®, welche in ihrer urspringlichen Funktion flr die
Erstellung der bei den deutschen Ubertragungsnetzbetreibern laufenden
Hochrechnungen und Prognosen ([6], [35] und [36]) der Windenergie-
einspeisung durch das IWES verwendet werden. In der vorliegenden Arbeit
dienen sie zur Kalibrierung der Simulationsmodelle. Die Leistungs-
messungen erfolgen an den Ubergabepunkten ins Verbund- oder Verteilnetz.
An diesen Punkten kann mehr als ein Windpark angeschlossen sein. In
diesem Fall wird trotzdem von einem einzigen Referenzwindpark
gesprochen, obwohl mehrere Windparks in die Messung einflie3en. Die von
den Ubertragungsnetzbetreibern bereitgestellten Leistungsmessdaten der
Referenzwindparks liegen als 15min-Mittelwerte vor. Sie enthalten einzig und
allein den Wirkleistungsanteil. Da die Leistungsmessdaten Fehler aufweisen
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werden sie einer Plausibilitatsprifung unterzogen (siehe auch [36], [37]), um
ihre Qualitat bei Modellkalibrierungen zu gewahrleisten.

Bei der Plausibilitatsprifung wird jeder Leistungswert wird mit einem Status
versehen. Der Status wird von vorneherein auf den Wert 1 gesetzt. Falls der
zugehorige Leistungswert durch die Plausibilitatskontrolle als fehlerhaft
identifiziert wird, wird der Status zu 0 gesetzt. Tabelle 1-2 fasst die
Bezeichnungen und Kriterien der Fehler zusammen, die in der vorliegenden
Arbeit zu einem Status von O fuhren:

Bezeichnung Kriterium

Datenlicke Fehlender Messwert
Signalhéanger dr,, =0MW ulber 4h & R, # OMW
Grenzwertlberschreitung | Porm>212 | Poyorm <—01
Messausfall Py = 0MW Uber 24h

Tabelle 1-2: Kriterien zur Plausibilititspriifung der Referenzmessungen

Abbildung 1-16 sind beispielhafte Zeitausschnitte aus Windleistungs-
messungen an unterschiedlichen Referenzwindparks dargestellt.

: Datenliicke Signalhanger
S p = o
= =
g; 13 | ‘ || ‘ g‘ 40
% T ir %
= bt ! | J ,hj =7
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Abbildung 1-16: Leistungsmessfehler am Beispiel unterschiedlicher Referenzmessungen

Im oberen linken Teil von Abbildung 1-16 wird der Fehler ,Datenlicke”
verdeutlicht. Eine Datenliicke tritt auf, wenn zu einem Zeitschritt der
Leistungswert fehlt.

Der Fehler ,Signalhanger” stellt ein hdangendes Messsignal, wie im oberen
rechten Teil von Abbildung 1-16 gezeigt, dar. Der fehlerhafte Zeitbereich ist
hier rot unterlegt. Dieses Verhalten entspricht nicht den physikalischen
Gegebenheiten und wird daher als Fehler in der Messung interpretiert.

Im unteren rechten Teil von Abbildung 1-16 wird der Fehler ,Messausfall
verdeutlicht. Zwar tritt bei einem Windpark haufiger der Fall ein, dass keine
Leistung geliefert wird (P=0). Dauert dieser Betriebszustand jedoch Uber
einen langeren Zeitraum an, so entspricht dies nicht dem normalen
Leistungsverlauf. Ab einer Dauer von Uber 24h wird dieser Fehler als Mess-
ausfall interpretiert.
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Fuir den Fehler ,Grenzwertiberschreitung® muss die Nennleistung des
Referenzwindparks bekannt sein. Die Nennleistungen der Referenz-
windparks und deren Anderungen durch Zubau oder Stilllegung von WEA
oder durch Versetzung des Messpunktes werden dem IWES von den
Ubertragungsnetzbetreibern mitgeteilt, allerdings nicht termingenau. Aus
diesem Grund kommt es bei Normierung der Leistungsmessdaten auf die
vorliegenden Nennleistungen zu falschen Werten, falls die Zeitpunkte der
mitgeteilten Nennleistungsanderungen und der tatsachlichen Nennleistungs-
anderungen nicht ubereinstimmen (siehe [36]). Zu hoch angegebene
Nennleistung fuhren zu zu niedrigen normierten Leistungswerten. Wenn die
angegebene Nennleistung indes zu niedrig ist, kbnnen Leistungsmesswerte
als fehlerhaft gekennzeichnet werden, obwohl kein Messfehler aufgetreten
ist. Im unteren linken Bild von Abbildung 1-16 ist dies in Bereich 1 der Fall.
Da hier die Nennleistung offensichtlich zu niedrig ist, Uberschreiten die
Messwerte zeitweise das 1,2fache der Nennleistung und werden als
fehlerhaft identifiziert (rot markiert). Im Bereich 2 ist offensichtlich korrekter-
weise ein Messfehler identifiziert worden. Der Messwert betrug hier das 6-
fache der Nennleistung. Bei dem unteren Grenzwert der Leistung von -0,1
wird bericksichtigt, dass aufgrund von Eigenbedarf auch negative
Leistungen entstehen kdénnen. Es hat sich jedoch herausgestellt, dass es
z.B. fir die Gite von Windleistungsprognosen vorteilhaft ist, keine negativen
Leistungen fur das Netztraining zu verwenden. Gleiches kann ebenfalls fir
Windleistungssimulationen, bei denen ein Windgeschwindigkeitswert fir eine
Vielzahl von WEA verwendet wird, gelten. Es sollte also in Erwagung
gezogen werden das Kriterium fur den unteren Grenzwert zu Py, <0 zu

setzen. In diesem Fall kann auch auf die Normierung verzichtet werden:
Py <0.

Alle Leistungsmesswerte, die nach den Kriterien aus Tabelle 1-2 mit einem
Status von Null versehen werden, werden im Folgenden weder bei
Modellkalibrierungen, noch bei Analysen beriicksichtigt. Abbildung 1-17 gibt
einen Uberblick Giber den Plausibilitatsstatus der Leistungsmessdaten sowie
Uber den Zeitraum, flr den sie vorliegen.

151 ‘ ' ' '

1”f:: T/ Status=1 |
| Status=0 | .

Nummer des Referenzwindparks

1 1 1
1992 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 201

Jahr

Abbildung 1-17: Plausibilititsstatus der Leistungsmessdaten der Referenzwindparks
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Uber die
ortschaftsgenauen
Standortangaben der
Referenzwindparks
kann eine
Verknupfung mit den
WEA-Stammdaten
hergestellt werden

1.1.2.2 Raumliche Verteilung

An Information zu den Standorten der Referenzwindparks liegen fir diese
Arbeit die Namen der Umspannwerke und die zugehérigen PLZ-Gebiete vor.
Mit diesen Standortsinformationen und z.T. weiteren vorliegenden
Informationen Uber die WEA-Anzahl und die WEA-Typen des
Referenzwindparks kann, ggf. noch mit Absprache mit dem jeweiligen
Ubertragungsnetzbetreiber, eine Verknlpfung mit den WEA-Stammdaten
aus Kapitel 1.1.1.1 erfolgen. Ist dies geschehen, ist bekannt, welche WEA-
Typen an einem Referenzwindpark angeschlossen sind. Mit dieser
Information koénnen die mittlere Windpark-Nabenhohen gemalR3 Kapitel
1.1.2.4, der mittlere leistungsgewichtete Rotordurchmesser, die mittlere
leistungsgewichtete  Geldnderauhigkeit und der Schwerpunkt des
Referenzwindparks berechnet werden. Hinsichtlich der Langen- und
Breitengrade und der Gelanderauhigkeiten ist zu beachten, dass die
zugrunde liegenden Angaben Uber die WEA-Standorte aus den WEA-
Stammdaten und dessen Rauhigkeit ortschaftsgenau sind. In dem Fall, dass
alle WEA eines Referenzwindparks innerhalb des Gebietes einer einzigen
Ortschatft liegen, entsprechen der Schwerpunkt des Referenzwindparks und
dessen Gelanderauhigkeit den Werten der Ortschatft.

Wie der Name schon andeutet, sind die Referenzwindparks derart
ausgewahlt worden, dass sie die Windenergieregion, in der sie sich befinden,
maoglichst gut reprasentieren. Die Referenzwindparks befinden sich dort, wo
viel Windenergie installiert ist, weshalb die Abbildung ihrer Standorte in
Abbildung 1-18 ein Bild uber die raumliche Verteilung der Windenergie in
Deutschland gibt.

Abbildung 1-18: Die 152 Standorte der Referenzwindparks im Jahr 2007

Um moglichst hohe Reprasentativitatsgrade gemafd [38] und [39] zu
erreichen werden bei der Auswahl von Referenzwindparks Windparks mit
hohen Nennleistungen bevorzugt. Dass es sich bei den Referenzwindparks
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in der Regel um Windparks mit besonders hohen Nennleistungen handelt,
wird durch folgenden Vergleich deutlich: Die Nennleistungen der 152
Referenzwindparks des Jahres 2007 entsprechen ungefahr 25% der
gesamten installierten Windleistung in Deutschland im Jahr 2007. Insgesamt
sind im Jahr 2007 jedoch ca. 3800 Windparks in Deutschland errichtet (siehe
Kapitel 1.1.2.3). Demnach haben die Windparks, welche nicht Referenz-
windparks sind, im Mittel eine wesentlich geringere Nennleistung. Die
Tatsache, dass die Referenzwindparks besonders grof3 sind, muss bei
Modellbildungen fur Windleistungssimulationen (speziell in Kapitel A3.6 des
Anhangs) im Auge behalten werden.

1.1.2.3 Flachenbedarf

Der Flachenbedarf eines Windparks ergibt sich aus der Anzahl, der
raumlichen Verteilung und dem Flachenbedarf (siehe Kapitel 1.1.1.3) seiner
WEA. Um Kennzahlen tber den heutigen Flachenbedarf bzw. die raumliche
Gestalt von Windparks zu gewinnen, mit deren Hilfe auch zukinftige
Windparks modelliert werden konnen, bietet sich eine Clusteranalyse der
exakten WEA-Standorte [19] an. Auch fir die Zuordnung der exakten WEA-
Standorte zu den WEA-Stammdaten kann die Bildung von WEA-Clustern
hilfreich sein (siehe Kapitel A1.1 des Anhangs und Ende von Kapitel 1.1.1.1).
Die Durchfuhrung und Auswertung dieser Clusteranalyse ist Gegenstand
dieses Kapitels und folgt weiter unten. Zunéchst wird jedoch der Flachen-
bedarf der Referenzwindparks gesondert betrachtet.

Windpark Nr. 36, vorgegebene Anlagenanzahl: 31

Windpark Nr. 5, vorgegebene Anlagenanzahl: 36
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Abbildung 1-19: Manuelle Zuordnung von WEA-Standorten zu Referenzwindparks

Fur die Referenzwindparks sind gemal dem vorigen Kapitel die
Anlagenanzahl und der ungefahre Mittelpunkt bekannt. Auf Grundlage dieser
beiden Informationen wird fir jeden Referenzwindpark eine Abschétzung
darliber getroffen, welche WEA ihm zugehdrig sind. Abbildung 1-19 zeigt
diese manuelle Zuordnung am Beispiel von 4 Referenzwindparks. Es ist in
Abbildung 1-19 zu erkennen, dass auf diese Weise teils relativ eindeutige
(linke Bilder) und teils nur relativ strittige (rechte Bilder) Zuordnungen
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Mit Hilfe von Cluster-
verfahren werden aus
den exakten WEA-
Standortsangaben
Windparks gebildet

Es werden drei
verschiedene
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Berechnung der
Clusterdistanzen
betrachtet

vollzogen werden kénnen. Es ist aul3erdem zu beachten, dass die WEA-
Standorte nur fur ein bestimmtes, nicht genau geklartes Datum gultig sind
(sieche Kapitel Al1.1) wund die Angaben zur WEA-Anzahl der
Referenzwindparks zeitlich variieren (siehe voriges Kapitel). Nichtsdestotrotz
ist die Zuordnung von exakten WEA-Standorten zu den Referenzwindparks
Voraussetzung fur die Berechnung ihrer Standarddistanzen, welche den
Modellparametern in Kapitel A3.5, A3.6 und 4.1.2 gegentubergestellt werden.
Wahrend die Zuordnung von WEA zu Referenzwindparks manuell erfolgt, da
hier die Anlagenanzahl und die ungefahre Position bekannt sind, wird fir die
Bestimmung des Flachenbedarfs der restlichen deutschen Windparks ein
Clusterverfahren auf alle exakten WEA-Standorte angewendet. Als Resultat
des Clusterverfahrens wird die Zuordnung der WEA zu einer unbekannten
Anzahl von Windparks angestrebt. Aus diesem Grund wird ein hierarchisch-
agglomeratives Clusterverfahren und kein partionierendes Verfahren wie
etwa die ,k-means“-Methode gewahlt, weil bei letzteren die Zahl der Cluster
von vorneherein festgelegt werden muss. Die WEA-Standorte werden hierfur
in einem ersten Schritt geman Kapitel 1.1.1.2 und Kapitel A1.2 des Anhangs
flachentreu projiziert. Bei dem anschlieBenden Clusterverfahren bildet
zunéchst jede der 19221 WEA ein eigenes Cluster. Das erste Cluster,
welches nicht lediglich aus einer einzigen, sondern aus zwei WEA besteht,
wird durch Zusammenfiigen der beiden WEA gebildet, welche in dem
gesamten Datensatz die geringste Distanz zueinander aufweisen. Nach
Bildung dieses Clusters liegen nun 19220 Cluster vor. Es werden mit dem
Kriterium der kirzesten Distanz weitere Cluster gebildet. Dabei kommt es zu
dem Fall, dass nicht mehr nur zwei, sondern drei oder mehr WEA zu einem
Cluster bzw. zwei Cluster zu einem neuen Cluster zusammengefligt werden.
Fiur diesen Fall werden drei Methoden untersucht, bei denen die Cluster-
distanzen, wie in Abbildung dargestellt, auf unterschiedliche Weise berechnet
werden.

Einzel-WEA-Distanz Mittlere-WEA-Distanz Cluster-Mittelpunkt-Distanz

Cluster k Clusterk

Cluster { Cluster {

Abbildung 1-20: Veranschaulichung der Clusterdistanzmafle

Bei der ersten werden alle Standorte der WEA innerhalb der bereits
gebildeten Cluster weiterhin berticksichtigt. Als Clusterdistanz gilt hierbei die
kirzeste aller Distanzen zwischen den WEA unterschiedlicher Cluster. Diese
Clusterungsmethode wird im folgenden Abschnitt mathematisch beschrieben.
Fir ein Cluster k mit n WEA sei der Standort der WEA i (ie{l..,n})
ausgedruickt durch die zweidimensionale Variable
POS ¢ sterkweai = (X crusterkweai » Youserweai ) - i€ Distanz  dieser WEA zu  einer

WEA | (j €{L,...,m}) in einem Cluster | mit m WEA ergebe sich als euklidische
Distanz unter Verwendung des Satzes des Pythagoras’ zu

2 2
di,j = \/(x Clusterk WEAI X ClusterlWEAj ) + (YclusterKWEAi _YCIusterI,WEAj ) .
(1-20)
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Die Distanzen aller n WEA des Clusters k zu allen m WEA des Clusters |
werden in der Distanzmatrix

dll d1,2 dl,m
d
2,1 2,2 2,m
D, = s
dnl dn,z dn,m

(1-21)
zusammengefasst. Werden alle Distanzen d;; der Distanzmatrix als Elemente
einer geordneten Menge M,N < M aufgefasst, ist das kleinste Element von

N die gesuchte Clusterdistanz dewpw, wenn dgp, €N und
vd;; € N:dgypyu <d;; gilt. Im Clusterungsprozess nach der ersten Methode

werden in jedem Schritt jeweils die zwei Cluster zusammengeflgt, die die
kleinste Clusterdistanz dewp aufweisen, welche im Folgenden als ,Einzel-
WEA-Distanz" bezeichnet wird.

Auch bei der zweiten Methode werden die WEA-Standorte weiterhin
bericksichtigt. Zwei Cluster werden hier zusammengefligt, wenn der
Mittelwert aller Distanzen der n WEA des einen Clusters k zu den m WEA des
anderen Clusters | geringer ist als bei allen anderen Clustern. In dieser
Methode wird die im Folgenden als mit ,Mittlere-WEA-Distanz“ bezeichnete
Clusterdistanz verwendet, welche dem Zusammenhang

n om n om
2 2
Z Z \/( X Clusterk WEAI X Clusterl WEAj ) + (YCIusterk,WEAi - YCIusterI,WEAj ) Z Z d ij

i=l j=1 ENE

d _
MWD.M m+n m+n

(1-22)
genugt.
Bei der dritten Methode entfallen die WEA-Standorte, sobald ein Cluster aus
mehr als einer WEA besteht. Nach der Bildung eines Clusters k wird sein
neuer Mittelpunkt bzw. Schwerpunkt nach

n n
z X ClusterkWEAI zYclusterk,WEAi
i=1 i=1

POSCIusterk = n ’ n = X Clusterk WEA ! YCIusterk,WEA)

(1-23)
berechnet. Die Distanz dieses Mittelpunktes zum Mittelpunkt des Clusters |
ergibt sich gemalf

- 2 (o — 2
dCMD,kI = \/(X Clusterk WEA — X CIusterI,WEA) + (YCIusterk,WEA _YCIusterI,WEA)

(1-24)

und wird im Folgenden mit ,Cluster-Mittelpunkt-Distanz® bezeichnet. Cluster
werden in dieser Clusterungsmethode zusammengefigt, wenn ihre Mittel-
punkte die geringste aller Cluster-Mittelpunkt-Distanzen aufweisen.
Abbildung 1-21 zeigt das Ergebnis der Clusterbildung der 19221 WEA-
Standorte bei Verwendung der drei beschriebenen Distanzmalie.

29



Ausschnitt
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Abbildung 1-21: Clusterzahl in Abhingigkeit der fiir die WEA-Clusterbildung
verwendeten Distanz (Scree Diagramm)

Abbildung 1-21 verdeutlicht, dass die Clusterzahl umso geringer ist, je gré3er
die zur Clusterbildung verwendete Distanz ist. Bei einer Distanz von uber
500km wirde sich bei allen drei DistanzmalRRen ein einziges Cluster ergeben.
Bei der Clusterungsmethode "Einzel-WEA-Distanz" werden die letzten zwei
verbleibenden Cluster verschmolzen, wenn die Distanz von 49km
Uberschritten wird, wie Abbildung 1-22 verdeutlicht. Bei der Clusterungs-
methode "Mittlere-WEA-Distanz" ist dies bei einer Uberschreitung von 405km
der Fall.

Clusterungsmethode: Einzel-WEA-Distanz Clusterungsmethode: Mittlere-WWEA-Distanz
» :‘-,! ® WYEA des Clusters 1 #* WEA des Clusters 1
+  WEA des Clusters 2 +  WEA des Clusters 2
] i . N

Abbildung 1-22: Unterschiedliche Einteilungen der deutschen WEA in 2 Cluster
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Abbildung 1-23: Cluster mit der hchsten WEA-Anzahl von 160 bei einer Clusterung mit
dewp=800m (links), Cluster der gleichen WEA mit dgywp=700m

Im rechten Teil von Abbildung 1-21 ist ein Ausschnitt aus dem kompletten
Scree-Diagramm des linken Teils dargestellt, innerhalb dessen sich der
Knick im Kurvenverlauf befindet. Der Knickpunkt wird im so genannten
"inversen Scree-Test" zur Bestimmung der als optimal bezeichneten
Clusteranzahl ermittelt [40]. Im Fall der WEA-Clusterung wird dieser auf 3800
gesetzt, da, im Fall der Einzel-WEA-Distanz, etwa ab hier eine deutliche
Clusterzahlerh6hung bei lediglich geringer Distanzverringerung zu erkennen
ist. Die Anzahl von 3800 Windparks entspricht der Anzahl von ca. 3800
Ortschaften mit Windenergieanlagen aus den WEA-Stammdaten fur das Jahr
2007 und liegt im Bereich der Anzahl von ca. 2800 Windparks aus [18] flur
das Jahr 2007, wobei diese Datenquelle nicht vollstandig ist (es wird eine
Vollstandigkeit von 90% angegeben). Die Clusterdistanz zur Erlangung der
3800 Windparks betragt ca. 1km, was wiederrum der aerodynamischen
Definition eines Windparks entgegen kommt; denn 1km Entfernung liegt als
ungefahr das 17-fache des durchschnittichen WEA-Rotordurchmessers
2007 von 56,6m etwas uUber dem aus aerodynamischer Sicht sinnvollen
Mindestabstand von mindestens dem 10-fachen.

Im Folgenden wir die Clusterdistanz auf 1km festgesetzt. Mit dieser
Festlegung ist die Zuordnung der exakten WEA-Standorte zu Windparks
vollzogen. Dies ermdglicht zum einen die im Folgenden durchgefihrte
Analyse verschiedener Windparkeigenschaft, die wiederrum als Grundlage
fur die Modellierung zuktnftiger Windparks dienen kann. Zum anderen kann
diese Zuordnung, wie in Kapitel A1.1 des Anhangs vorgeschlagen, fur die
Zuordnung der WEA-Stammdaten zu den exakten WEA-Positionen
verwendet werden.

Abbildung 1-24 gibt Aufschluss dariber, wieviele WEA in die
Windparks/Cluster fallen. Wahrend die meistens Windparks lediglich eine
Anlage aufweisen, sind es auf Grund der héheren WEA-Anzahlen bei den
Windparks mit mehr als einer Anlage im Mittel 5,2 WEA pro Windpark.
Werden Cluster mit lediglich einer Anlage gar nicht als Windpark gelten
gelassen, so weisen die Windparks im Mittel 7,6 Anlagen auf.
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Abbildung 1-24: Hiufigkeitsverteilung der WEA-Anzahlen innerhalb der Cluster

Abbildung 1-25 zeigt eine Haufigkeitsverteilung der mittleren WEA-Paar-
Abstédnde nach Gleichung 1-9 und der Standarddistanzen nach Gleichung
(1-7) fur die gebildeten Cluster/Windparks.

I ittlerer WEA-Paar-Abstand
I Standarddistanz

L e S
150t B USRS S OSSR S AU USSR SR SN S
100t N | S e S s A

o} SR L S S S S S

absolute Windparkhéaufigkeit

I.;'h.' | ": " ; f f f
0 250 500 750 1000 1250 1500 1750 2000 2250 2500 2750 3000
Abstandsklassen [m]

Abbildung 1-25: Haufigkeitsverteilung der mittleren WEA-Paar-Abstinde und der
Standarddistanzen innerhalb der Cluster (Klassenbreite 50m)

Die Standarddistanzen der WEA der Windparks betragen im Schnitt 255m
bzw. 402m, wenn die 1358 ,Windparks“ mit nur einer Anlage und der
Standarddistanz  von Om aul3er Acht gelassen werden. Die
Haufigkeitsverteilung der mittleren WEA-Paar-Abstande innerhalb der
Windparks deckt sich mit der Haufigkeitsverteilung der WEA-Paar-Abstande
ganz Deutschlands in Abbildung 1-8. Wie das lokale Maximum dort, tritt das
Maximum hier in der Klasse von 300m auf. Der Mittelwert der mittleren WEA-
Paar-Abstande betragt 368m mit und 580m ohne die Cluster mit nur einer
Anlage.

Zur Abschétzung der Flache, welche ein Windpark einnimmt, wird mit dem
Matlab-Befehl ,convhull“ die konvexe Huille um die Koordinaten seiner WEA
gezogen [41]. Hierbei wird ein Dreiecksgitter zwischen die Koordinaten-
punkte gelegt, was als Triangulation der Punktmenge bezeichnet wird. Der
rechte Teil von Abbildung 1-26 zeigt die konvexe Hille eines beispielhaften
Windparks. Es wird deutlich, dass es grol3ere Bereiche der Windparkflache
gibt, in denen keine WEA stehen. Dies tritt zwischen den Zacken auf, wenn
die Punktanordnung sternférmigen Charakter hat. Die konvexe Hille
Uberschatzt in solchen Féallen die Windparkflache. Andererseits liegen die
auReren WEA genau auf der konvexen Hulle, der Flachenbedarf einer WEA
erstreckt sich hingegen laut Kapitel 1.1.1.3 in alle Richtungen von der WEA
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ausgehend. Die Windparkflache, welche sich eigentlich definitionsgemal aus
dem Flachenbedarf der WEA zusammensetzt, wird durch die konvexe Hiulle
bei diesen WEA unterschatzt. Die konvexe Hille kann aus diesen Grinden
nur eine Abschatzung der Windparkflache sein. Der linke Teil von Abbildung
1-26 zeigt die Haufigkeitsverteilung der Windparkflachen flr die untersuchten
Windparks bzw. Cluster.

2000

: +  WEA-Standort
L] T [ Windparkflache A | |

1500

1000

Distanz [km]

500

absolute Windparkhéufigkeit

A=0 0<A<=01 01<A<=025 025<A<=05 05<A<=1 1<A<=25 25<A<=429 0 .1,3 25 38
Klassen der Windparkflache A [km?] Distanz [km]

Abbildung 1-26: Hiufigkeit von Windparkflichen (links) und Veranschaulichung der
Flichenberechnung (rechts)

Windparks, die aus 1 oder 2 WEA bestehen, wurde der Flachenwert Okm?
zugeordnet. Dies sind insgesamt 1907 Windparks mit insgesamt 2456
Anlagen. Dem stehen 1855 Windparks mit insgesamt 16765 Anlagen
gegenuber. Im Mittel nehmen die Windparks eine Flache von 0,38kmz2 ein.
Werden die Windparks mit der Flache von Okm2 auf3er Acht gelassen, liegt
der Flachenmittelwert bei 0,78km2. Die gesamte von den Windparks
eingenommene Flache betragt 14200kmz.

Wird diese durch die mittlere WEA-Nennleistung des Jahres 2007 von
21,4GW/19221=1,11MW (siehe Kapitel A1.1 des Anhangs) und die relevante
WEA-Anzahl von 16765 Anlagen geteilt, ergibt sich ein WEA-Flachen-
bedarfswert von 7,59ha/MW, welcher im Bereich des in Kapitel 1.1.1.3 und in
[3] erwéhnten Flachenbedarfs von 7ha/MW liegt.
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Die mittlere Windpark-
Nabenhdhe sollte sich
nicht aus der
leistungsgewichteten
Mittelung der WEA-
Nabenhdhen ergeben

1.1.2.4 Nabenhdhen

Fur grof3flachige Windleistungssimulationsverfahren kann es vorteilhaft sein
eine mittlere Windpark-Nabenhdhe zu definieren. So wird z.B. fir die
Berechnung der WEA-Abschattungseffekte in Kapitel 4.1.1 und den
Hoheninterpolationen und Zuordnungen von Windmessungen in den Kapiteln
3.2.1, 3.3.2 und A3.6 die Windgeschwindigkeit in Windpark-Nabenhdhe vor-
gegeben. Der Vorteil der Verwendung einer mittleren Windpark-Nabenhdhe
besteht darin, das nur jeweils eine Windgeschwindigkeits- und
Windleistungszeitreihe pro Windpark aus dem Wettermodell extrahiert bzw.
berechnet werden muss, ohne dass sich im Fall einer windparkgenauen
Windleistungssimulation EinbufRen hinsichtlich der Modellgite ergeben.
Alternativ kdnnen auch bei windparkgenauen Windleistungssimulationen
Windgeschwindigkeitszeitreihnen fir jede einzelne WEA aus dem
Wettermodell  extrahiert werden, was allerdings mit gréRRerem
Berechnungsaufwand einher geht. Die Berechnung der mittleren Nabenhéhe
eines Windparks durch eine leistungsgewichtete Mittelung der WEA-
Nabenhdhen gemald Formel (1-19) erscheint vor dem Hintergrund, dass die
Windgeschwindigkeiten nicht linear, sondern logarithmisch mit der Hohe
zunehmen nicht sinnvoll. Es wird im Folgenden deshalb ein anderer Ansatz
verfolgt; es soll die Hohe hyp ermittelt werden, deren Windgeschwindigkeit
vwp dem leistungsgewichteten Mittelwert aus den Windgeschwindigkeiten
Vweak In den WEA-Nabenhdhen hyeax entspricht.

Zur Berechnung der Windgeschwindigkeiten vweax werden zunachst aus
einem Wettermodell (z.B. jenen aus Kapitel 3.1.1) die in den Hohen hyy 1 und
hwwm2 glltigen Windgeschwindigkeiten fur den Simulationszeitraum (z.B. ein

Jahr) extrahiert und deren zeitliche Mittelwerte v, , und Vv, , berechnet.
Die mittlere Windgeschwindigkeit V., , der WEA mit dem Index k in ihrer

Nabenhdhe hyeax ergibt sich dann ungeachtet dessen, dass die
Wettermodellwindgeschwindigkeiten fur eine Flache giltig sind, zu (siehe
auch Gleichung (3-7) in Kapitel 3.2.1):

VWM,Z In(hWEA,k) _VWM,l In(hWEA,k) + VWM 1 In(hWM,Z) _VWM,Z In(hWM ,1)
In(h\NM,z) - In(hWM,l)

vWEA,k = a(hvaA,k) =
(1-25)

Die  mittlere, mit den  WEA-Nennleistungen Pnk  gewichtete
Windgeschwindigkeit des Windparks V,,, berechnet sich nach

P
Ve =Zk:\7WEA,k an;;;k .

k

(1-26)
Die Berechnung der Hohe hyp erfolgt unter Verwendung der Umkehrfunktion
a™ (%) nach
VWP'(In(h\NM,2)_|n(hNM,1))+\7WM,2|n(h\NM ,1)—\7WM,1|n(|'\NM,2)

h\/\/p — a—l (va) —e Vwm 2 —Vivm 1

(1-27)

Dies ist die gesuchte HoOhe, in der die mittlere leistungsgewichtete
Windgeschwindigkeit V,, wirksam ist. Fur ihre Herleitung wurden zwar
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Windgeschwindigkeiten herangezogen, sie lassen sich allerdings heraus-
kiirzen, da die Umkehrfunktion a™ auf die Funktion a angewendet wurde:

P
= ('”(h/vM,2)—|n(hNM,1))+\7WM,2'”(“NM,1)—\7WM,1|n(r\NM,2)

2 VeA K .
k n,k
K

_ VWM ,Z_VWM 1
hye =€

P, _ _
%VWM 210 i) ot 2 N )+Vona 2 10w 2) Va2 10 (P 1 )ZT'I(I(JFVWM 210 (B ) ona 2 0 (i 2)
P

—e Youm 2 —Viwm 1
_ _ P«
ZVWM,2|n(|'\/\/EA,|<)—VWM,1|n(|'\/\/EA,k)L
k zpn,k
k
—e Vum 2~ Vinm 1
S n(yen )<
K
. EA SPy
=@ k

(1-28)
Die gesuchte Hohe hwe ergibt sich durch eine leistungsgewichtete Mittelung 7 gerechnung der
des Logarithmusses der WEA-Nabenhéhen und anschlielRender mittleren Windpark-
Exponentialisierung. Die Hohe hyp wird im folgenden Beispiel der gemafd Nabenhéhe werden

Formel (1-19) berechneten mittleren leistungsgewichteten Nabenhohe h,., S&%‘X?ﬁg;gﬂ%ﬁ?}

gegenubergestellt. Es wird ein hypothetischer Windpark, welcher aus drei verwendet.
WEA mit den Nabenhthen 80m, 90m, 110m und den zugehorigen
Nennleistungen 0,5MW, 1MW und 2MW besteht, betrachtet. Die beiden
betrachteten Hohen ergeben sich zu

~80m-0,5MW +90m-1MW +110m - 2MW

_ P
hyea = ZhWEAk - =100m
” “> P 3,5MW
k

(1-29)
und

In(80m)-0,5MW +In(90m)-1MW +In(110m)-2MW
K
h,e =€ e 3.5MW =e*>"™ =99,251m .

(1-30)
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dung 1-27: Gegeniiberstellung der Windgeschwindigkeiten in verschiedenen Héhen
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Die beiden betrachteten Hohen unterscheiden sich mit 0,75m um 0,75%. Der

Unterschied der Windgeschwindigkeiten Vi, undv, wird entsprechend des

logarithmischen Windprofils geringer sein und ergab sich bei einer
Beispielbetrachtung unter Verwendung von Wettermodelldaten eines Jahres
(siehe Abbildung 1-27) im Durchschnitt zu 0,2%.

Wegen des hohen Einflusses der Windgeschwindigkeit auf die Leistung ist
dieser geringe Unterschied bei Windleistungssimulationsverfahren allerdings
nicht zu vernachlassigen.

1.2 Modellierung der raum-zeitlichen Verteilung der
installierten Windleistung (Szenarienentwicklung)

Eine Modellierung der raumlichen Verteilung der Windenergie ist dann
notwendig, wenn diese nicht oder nur in einer fur die Anwendung zu geringen
raumlichen Auflésung bekannt ist. Dies ist in der Regel in Studien der Fall,
die die Eigenschaften der Windenergie in der Zukunft untersuchen ([2], [3],
[7], [8], [9], [10], [42], [43], [44], [45]). In solchen Studien werden flr einen
oder mehrere Zeitpunkte, welche mehrere Jahre oder Jahrzehnte in der
Zukunft liegen, Windleistungs-Installationszahlen angesetzt. In solchen
(Zukunfts)-Szenarien des Windenergieausbaus werden in der Regel nur ein
oder wenige Werte der zukunftigen installierten Windleistung, gultig fir sehr
grolRe Gebiete wie z.B. das gesamte Staatsgebiet oder Bundeslander, im
Folgenden als Szenariengebiete bezeichnet, vorgegeben. Die raumliche
Unscharfe von Windenergieausbauszenarien liegt in der Regel darin
begrindet, dass politische Zielwerte fir die zuklnftigen installierten
Windleistungen vorgegeben werden, deren Anzahl gering gehalten wird, um
ihre Impragnanz hoch zu halten. Zudem sind in den wenigsten Fallen die
notwendigen  konkreten = Windeignungsgebiete bekannt oder gar
ausgeschrieben. Darlber hinaus liegen viele Windenergieausbauszenarien
mehrere Dekaden in der Zukunft, so dass es fraglich ist, ob Uberhaupt
belastbare Aussagen zu den genauen Windparkstandorten getroffen werden
kénnen. Die genauen Windpark- oder WEA-Standorte sind jedoch fiir eine
akkurate Zeitreihenerzeugung und speziell fur die korrekte Abbildung des
VergleichmaRigungseffektes, welcher stark von der raumlichen Verteilung
der Windparks innerhalb der Szenariengebiete abhéangt, notwendig. Die zur
Abbildung des VergleichmafRigungseffektes in einer wesentlich hdheren
Auflosung erzeugten Zeitreinen werden in den meisten Studien fur die
Szenariengebiete in den einzelnen Zeitschritten aufsummiert, weitere
Berechnung erfolgen dann mit den  aggregierten  Zeitreihen
(Summenganglinien).

Fur die vorliegende Arbeit werden zwei Szenarien der zukunftigen
installierten Windleistungen untersucht:

Das eine, ,Untersuchungsszenario 1“ genannt, umfasst die installierten
Windleistungen in Deutschland im Jahr 2020 und wurde fir [3] entwickelt.
Hierbei wurden zunéachst die zukunftigen installierten Windleistungen fur ca.
200 Landkreise bzw. Planungsregionen und 6 offshore Windparkcluster vom
DEWI ermittelt. Diese ré&umliche Auflosung wird, wie in Kapitel Al.4
beschrieben, auf 1188 Netzknoten und 46 offshore Windparks erhoht.

Das andere  Windleistungsszenario dieser  Arbeit  wird als
,untersuchungsszenario 2“ bezeichnet und beinhaltet die installierte
Windleistung in Deutschland, die im Zusammenspiel mit anderen
erneuerbaren Energien, gemall [46] zu einer Vollversorgung durch
erneuerbare Energien fuhrt. FUr dieses Szenario wird jeweils ein Wert flr die
zuklnftige in den Bundeslandern und offshore installierte Windleistung
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vorgeben. Der Gililtigkeits- oder Szenarienzeitpunkt des Untersuchungs-
szenarios 2 liegt voraussichtlich mehrere Dekaden in der Zukunft, evt. um
das Jahr 2050.

Beide Untersuchungsszenarien fuf3en auf wenigen Werten fur die zukinftige
installierte Windleistung. Fur beide Szenarien erfolgt eine deutliche Erh6hung
der radumlichen Auflésung der vorgegebenen Windleistungs-Installations-
zahlen. Zur Aufteilung der gegebenen Werte der installierten Windleistung,
welche fir ein groRes Szenariengebiet gultig sind, auf kleinere Gebiete
bieten sich prinzipiell

e eine Berucksichtigung der Bodenbedeckung,

e eine Berucksichtigung von baurechtlichen Vorschriften,

eine Berlcksichtigung von Windeignungsgbieten,

eine Berucksichtigung des Flachenbedarfs von WEA,

eine gleichmalige Verteilung,

eine Verwendung von raumlich hoéher aufgeldsten Angaben zur
installierten Windleistung friherer Zeitpunkte und

e eine Berucksichtigung der Windverhaltnisse

an. In Kapitel A1.3 des Anhangs wird in den Unterkapiteln A1.3.1 bis A1.3.7
auf die einzelnen Punkte genauer eingegangen.

In Unterkapitel 1.2.1 werden Annahmen zum maximalen Alter, welches WEA
erreichen kénnen, und zum Repowering getroffen. Solche Annahmen sind fir
die Modellierung der zeitlichen Entwicklung der installierten Windleistung von
Bedeutung.

In Unterkapitel 1.2.2 wird die bisherige zeitliche Entwicklung der WEA-
Nabenhdhen betrachtet und Annahmen dber zukiinftige Nabenhdhen in
Abhangigkeit ihrer Standorte getroffen.

1.2.1 Maximales Anlagenalter und Repowering

Zur Abschatzung wieviel und welche installierte Windleistung von heute noch
zu einem bestimmten Szenarienzeitpunkt tszenaric VOrhanden sein wird, muss
ein Maximal-Alter fur WEA angenommen werden. Hierfur werden
Ublicherweise 20 Jahre angesetzt, die den meisten Vertragslaufzeiten oder
Wirtschaftlichkeitsberechnungen zugrunde liegen und die auch in den
Zertifizierungs-Richtlinien [47] und [48] als minimale Entwurfslebensdauer
vorgegeben werden. Die Annahme eines Maximal-Alters fir WEA ist meist
auch in Annahmen zum Repowering enthalten. Repowering-Annahmen
kénnen z.B. wie in [3] und [42] festschreiben, dass die eine Halfte des WEA-
Bestands ab einem bestimmten Jahr nach einer WEA-Betriebszeit trp1 und
die andere Halfte nach einer WEA-Betriebszeit tgp, durch neue WEA
(Repowering-Anlagen) ersetzt wird. Die Konsequenz einer solchen Vorgabe
auf die Zusammensetzung der WEA zum Szenarienzeitpunkt tszenario iSt in
Abbildung 1-28 verdeutlicht.
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Abbildung 1-28: Auswirkung von Repowering-Annahmen (in Form der WEA-
Betriebszeiten tRP1 und tRP2 und den Repoweringanteilen von 0,5)
auf die WEA-Zusammensetzung zum Szenarienzeitpunkt tSzenario

Keine WEA, welche mehr als die Zeitdauer tgp, vor dem Szenarienzeitpunkt
errichtet wurde, wird zu diesem noch existieren. Von den WEA, welche in
Abbildung 1-28 in das Zeitintervall At; fallen, wird nur noch die Halfte zum
Szenarienzeitpunkt stehen. WEA, welche vom Szenarienzeitpunkt aus
betrachtet junger als die Zeitdauer tgp; sind, fallen in das Zeitintervall At, und
werden zum Szenarienzeitpunkt noch vorhanden sein.

Neben solchen Vorgaben kénnen durch Repowering-Annahmen z.B. auch
ein mittlerer Leistungszuwachs durch Repowering und ein Flachenbedarf fir
Repowering-WEA wie z.B. in [3] und [42] festgesetzt werden.

Fur die Repowering-Annahmen gemalRl Abbildung 1-28 ergibt sich die
Nennleistung einer WEA-Gruppe Pq cruppe(tszenario) flr den Gultigkeitszeitpunkt
des Szenarios tszenaric aus den Nennleistungen Pnwea; aller WEA j der Region
zu

Pn,Gruppe(tSzenario) =0,5- Z I:)n,WEA,j (Atl)

j
+ Z Pn,WEA,j (Atz) :
i

(1-31)

wobei Pnweaj(4t1) und Phweaj(4tz;) die Nennleistungen aller WEA j sind, die
wahrend der Zeitintervalle At; bzw. At; errichtet werden.

Die oben beschriebenen Annahmen zum Repowering werden fur das
Untersuchungsszenario 1 verwendet. Die WEA-Gruppierungen, die hier
untersucht werden, sind die 110kV, z.T. auch 220kV Netzknoten
Deutschlands. Der Wegfall von Altanlagen auf Grund von Repowering-
Malnahmen wird fur jeden Netzknoten i separat durchgefihrt, wobei alte
Anlagen zuerst durch Repowering ersetzt werden. Falls ein Netzknoten eine
ungerade Anzahl von Repoweringanlagen aufweist, wird zufallig auf- oder
abgerundet. Die Werte fUr tsenario, trez UNd tgp, betragen flr das
Untersuchungsszenario 1 2020, 15 und 20. Eine bildliche Darstellung der
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hieraus resultierenden Repowering-Zeitintervalle, vergleichbar zu Abbildung
1-28, allerdings mit konkreten Jahreszahlen versehen, ist in Abbildung 1-29
gegeben. Hier ist das Zeitintervall At; in zwei Teile zerlegt, dem Zeitintervall
Atp;, das zum Zeitpunkt der dortigen Analyse bereits verstrichen war, und
dem Zeitintervall At;,, das zum Zeitpunkt der dortigen Analyse noch
bevorstand.

Fur das Untersuchungsszenario 2 entféllt die Notwendigkeit der Vorgabe von
Repowering-Anteilen, weil der Szenarienzeitpunkt soweit in der Zukunft liegt,
dass davon ausgegangen werden kann, dass keine der heute bereits
errichteten WEA dann noch stehen wird. Es wird desweiteren keine zeitliche
Unterteilung der zuklnftigen Anlageneigenschaften (Nabenhdhe, Leistungs-
kennlinie, Rotordurchmesser) vorgenommen, was Repowering-Annahmen
notig machen wirde bzw. wodurch es zu einem Effekt von Repowering-
Annahmen auf die WEA-Zusammensetzung zum Szenarienzeitpunkt
kommen kénnte.

1.2.2 Zukunftige WEA-Nabenhdhen

Bei wetterdatenbasierten Windleistungssimulationsverfahren werden die
Windgeschwindigkeiten von den verschiedenen Hohenleveln des
Wettermodells auf die Nabenhohen der zu simulierenden Windparks
interpoliert (siehe Kapitel 1.1.2.4). Aus diesem Grund mussen die WEA-
Nabenhohen der zu simulierenden Windparks bekannt sein. Im Fall der
Simulation eines Zukunftszenarios, missen Annahmen uber die zuklnftigen
WEA-Nabenhdhen getroffen werden.

Verlassliche Annahme Uber die zukinftigen WEA-Nabenhthen zu treffen ist
nur eingeschrankt maoglich. Zu grol3 ist die Abhangigkeit von zuklnftigen
technischen, rechtlichen und politischen Gegebenheiten; so haben z.B.
unvorhersagbare = Hohenbeschrankungen, = Baugenehmigungen  oder
Transporteinschrankungen einen Einfluss. Zur Abschatzung der zukinftigen
WEA-Nabenhohen bzw. zur Uberpriifung getroffener Annahmen ist ein Blick
auf die bisherige Entwicklung hilfreich. In Abbildung 1-14 waren bereits die
Nabenhdhen aller zwischen 1982 und 2012 in Deutschland errichteten WEA
sowie der Mittelwert von jeweils 250 zeitlich aufeinander folgend errichteten
WEA dargestellt worden. In Abbildung 1-29 ist im Gegensatz hierzu die
leistungsgewichtete mittlere Nabenhohe aller bis einschlieBlich 2008
errichteten WEA pro Jahrgang dargestellt (griine Balken). Die blauen Balken
zeigen, wie die Entwicklung aussehen wirde, wenn die mittlere Nabenhthe
pro Jahr um ca. 2,2m zunehmen wirde, so dass alle WEA, die zwischen
2009 und 2020 errichtet werden (Zeitintervall At,.,), eine mittlere Nabenhdhe
von 110m aufweisen. Fur das Untersuchungsszenario 1 wird der Wert von
110m, zusammen mit den Nabenhdhen der Anlagen, die zwischen 2005 und
2008 errichtet worden sind (Zeitintervall At,.;), und der Halfte der Anlagen,
die zwischen 2000 und 2005 errichtet worden sind (Zeitintervall Aty),
verwendet um die Nabenhdhen der onshore Netzknoten des Jahres 2020 zu
berechnen.

In Abbildung 1-29 sind ebenfalls die Nabenhdhen der Jahre 2009 bis 2020
dargestellt, wenn sie pro Jahr um etwa 4,5m zunehmen wirden (rote
Balken).
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Abbildung 1-29: Bisherige und erwartete WEA-Nabenhohen bis 2020

Eine solche Entwicklung wirde zu einer mittleren Nabenhéhe von 150m im
Jahr 2020 fuihren, was nach ersten konstruktionstechnischen Betrachtungen
in [49] als technisch realisierbare und realistische Nabenhéhe von 20MW -
Anlagen angesehen werden kann. Fur den gesamten Zeitraum von 2009 bis
2020 (Zeitintervall At,.,), wiirde diese Entwicklung einer mittleren Nabenhéhe
von ca. 125m entsprechen.

Fur die mittlere leistungsgewichtete Nabenhdhe ﬁGmppe(tSZenario) einer WEA-

Gruppe zum Szenarienzeitpunkt tsznario gilt gemarn Kapitel 1.1.2.4, sofern die
Repowering-Annahmen aus Kapitel 1.2.1 verwendet werden:

P WEA, j (Atl)

n Gruppe(tSzenario)

Prwes ; (AL,
+ZIn(hWEA’j(At2))P en (AL2)

n,Gruppe(tSzenario)

In(ﬁGruppe( Szenarlo ) O 5 Zln(h\NEA j (At )\

(1-32)

mit hweaj(4t1)) und hweaj(4ty) als der Nabenhohe jeder WEA j der Gruppe,
welche im Zeitintervall At;,bzw. A4t, in Betrieb geht. Speziell fur das
Untersuchungsszenario 1 ergibt sich dieser Zusammenhang wie folgt, wobei
die WEA-Gruppen Netzknoten entsprechen,

P WEA, j (Atl)
Pn NK.i (tSzenario)

Prwen, j (At,,)
PNk (tszenario)

n,NK,i (Atz 2)
n NK,i (tSzenarlo)

In(ﬁNetzknoteni (tSzenarlo ) 0 S- Zln(hWEA i (At )

+ Z In(h\NEA i (Atz 1)\

+In(Rues (At)) 5

(1-33)
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mit hyea(At,,)als der durchschnittlichen zukiinftigen WEA-Nabenhéhe im

Zeitintervall At,,, fur welche im Untersuchungsszenario 1 fur die onshore
Netzknoten der Wert 110m bzw. 125m als Wert fur folgende Sensitivitats-
berechnungen angesetzt wird.

Mit dem Wert von 125m wird fiir den Anlagenbestand des Untersuchungs-
szenarios 1 eine Volllaststundenzahl von 2267h fir das Windjahr 2007
erreicht. Sie liegt um ca. 5,4% hoher als die Volllaststundenzahl von 2151 fur
die mittlere Nabenhohe von 110m.

Fur offshore WEA werden im Untersuchungsszenario 1 90m als Nabenhdhe
angesetzt, was der Nabenhthe von derzeitigen 5 MW offshore Turbinen
entspricht.

Die Nabenhdhen des Untersuchungsszenarios 2 werden in Abhangigkeit der
Rotordurchmesser gewéhlt, welche wiederum von den Windverhéltnissen am
Standort abhangen. Falls die Windverhaltnisse nach den Berechnungen aus
[50] an den Standorten eine aquivalente Volllaststundenzahl von mindestens
1600 ermdglichen (Starkwindstandort), wird ein Rotordurchmesser von 129m
angesetzt. Wenn die &quivalente Volllaststundenzahl unter 1600 liegt
(Schwachwindstandort), wird ein Rotordurchmesser von 149m verwendet.
Die Nabenhothen der Windturbinen werden nicht nur abh&ngig von dem
Rotordurchmesser, sondern auch davon, ob es sich um ein Waldgebiet
handelt oder nicht, auf 120, 150, 155 und 175m gesetzt. Zusammen mit den
offshore Windenergieanlagen ergeben sich im Untersuchungsszenario 2 die
5 folgenden Windturbinentypen:

N NE
=, =,

Standort Wiesen | Wald Wiesen Wald offshore
und und Felder
Felder
Windverhéltnisse Stark- Stark- | Schwach- | Schwach- | offshore
wind wind wind wind
Nennleistung [MW] | 5 5 5 5 11
Rotordurchmesser | 129 129 149 149 160
[m]
Nabenhdhe [m] 120 155 150 175 110
Rotorflache/ 2,61 2,61 3,49 3,49 1,83
Generator-
Verhaltnis [m2/kW]
Anzahl im | 8063 2029 2880 1449 3928
Szenario

Tabelle 1-3: Eigenschaften der Windenergieanlagen im Untersuchungsszenario 2
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Der zeitliche Verlauf
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einspeisung und
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Zur Beschreibung des
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gibt es eine Vielzahl
an Begriffen

Die Kapitel 2.1 und
2.2 befassen sich mit
Fluktuationen der
Windleistung und der
Windgeschwindigkeit

Teil 2 Die Variabilitat der
Windenergieeinspeisung
Der zeitliche Verlauf der Windenergieeinspeisung ist,
sofern keine Regelungseingriffe vorgenommen werden,
vom Wetter abhéngig und korreliert im Vergleich zu
Photovoltaik (siehe hierzu [51], [52]) weniger stark mit
dem  Stromverbrauch, auch wenn er diurnale
Regelmaligkeiten besitzt. So kann es prinzipiell
vorkommen, dass die ins Stromnetz eingespeiste Windleistung zu hoch oder
zu niedrig hinsichtlich des Bedarfs ist. Zwar kommt die eingespeiste
Windleistung nicht vollig unvorhergesehen, da sie bis zu einem gewissen
Grad prognostiziert werden kann, doch speziell kurzfristige Windleistungs-
anderungen lassen sich schwer vorhersagen und haben gro3en Einfluss auf
die zu erbringende Regelleistung und Frequenzstabilitat. Modelle, welche
den zeitlichen Verlauf der Windenergieeinspeisung und insbesondere die
Charakteristiken von Windleistungsanderungen beschreiben, sind somit
natzlich far die Integration der Windenergie ins Stromversorgungssystem.
[53] bietet einen Uberblick (ber die Problematik der Integration von
Windleistungsanderungen ins Stromnetz und Uber bisherige Ansatze und

Modelle diese, auch hinsichtlich des Vergleichmaligungseffektes, zu
charakterisieren oder zu simulieren.
Fur seine nahere Beschreibung wird der zeitliche Verlauf der

Windenergieeinspeisung in der Literatur mit unterschiedlichen Adjektiven wie
,variabel®, ,fluktuierend®, ,schwankend®, ,volatil“ oder ,intermittent versehen.
Die Vielzahl der Begriffe und ihre haufige Gleichsetzung bringen zum
Ausdruck, dass sich der zeitliche Verlauf der Windenergieeinspeisung nur
schwer Ubergreifend beschreiben lasst und dass die Begriffsfindung und
damit einher auch die entsprechende Modellfindung noch an ihrem Anfang
stehen. Alle Begriffe dricken jedoch die Tatsache aus, dass die
Windenergieeinspeisung in der Regel nicht auf einem Niveau verharrt,
sondern Anderungen unterliegt.

Der Begriff ,variabel” bleibt zwar wenig konkret, bedeutet etwa ,veranderlich®
oder ,nicht konstant®, bringt aber hinsichtlich der Windenergieeinspeisung
nichts Falsches zum Ausdruck, sofern von einer Gesetzmaligkeit in der
Variabilitdt und nicht von einer Willkir ausgegangen wird. Zudem kann der
Begriff ,variabel” auch implizieren, dass die eingespeiste Windleistung als
Zufallsvariable des stochastischen Prozesses ,Windenergieeinspeisung“ mit
den Parametermengen ,Zeit und ,Ort* und der Wertemenge ,Leistung® zu
verstehen ist. Messzeitreihen der Windenergieeinspeisung von WEA oder
Windparks stellen insofern Stichproben aus der Grundgesamtheit bzw.
endliche Realisierungen dieses stochastischen Prozesses an einem Ort dar.

Die beiden Begriffe ,schwankend” und ,fluktuierend®, von denen letzterer im
Folgenden verwendet wird, implizieren, dass sich die Verdnderungen der
Einspeisung um einen Ruhepunkt abspielen. Dieser Ruhepunkt existiert
jedoch bei der Windenergieeinspeisung ebenso wenig wie beim Wind und
muss als imagindre Gedankenstitze, als Trick bei der Modellierung
verstanden werden (siehe Kapitel 2.1). Die Fluktuationen werden dabei auf
die zeitlichen Mittelwerte der Windenergieeinspeisung bzw. der Wind-
geschwindigkeiten innerhalb der Mittelungszeitrdume bezogen. Bei der
Betrachtung von WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwerten in Kapitel 2.1.2 erfolgt hingegen der
Bezug der Windgeschwindigkeitswerte einzelner WEA auf die Mittelwerte
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aus mehreren Anlagen. Kapitel 2.2 beschreibt ein Verfahren zur Erhéhung
der zeitlichen Auflosung von Windgeschwindigkeitszeitreihen von einer
Stunde auf 15 Minuten. In das gegebene Stundenraster der
Windgeschwindigkeiten aus einem Wettermodell werden hierbei passende,
an Messmasten aufgezeichnete 15min-Windgeschwindigkeitsfluktuationen
eingesetzt.

Im Gegensatz zu dem Begriff ,fluktuierend” wird der Begriff ,volatil* meist fur
den gesamtzeitlichen Charakter der Windenergieeinspeisung ohne jedwede
zeitliche Stickelung herangezogen. Dabei wirde der Begriff gerade zu den
kurzen Zeitraumen im Sekundenbereich passen, in denen der Wind merklich
zu- und dann wieder abnimmt. Diese Boen sind ,flichtig®, was die gangige
Ubersetzung fir ,volatil“ ist. Wegen seiner uneindeutigen Bedeutung und
seiner starken Vereinnahmung durch Wirtschaftswissenschaften wird im
Folgenden auf die Verwendung des Begriffes ,volatil* verzichtet.

Der Begriff "intermittent" wird im Zusammenhang mit nichtlinearen
dynamischen Systemen verwendet, um auszudricken, dass ein
zeitabhangiger Prozess sich aus regularen und irregularen Anteilen
zusammensetzt. Intermittenz wird der Natur oft beobachtet. Solche
Verteilungen finden sich beispielsweise in Erdbebenstatistiken, bei Wechsel-
kursen an der Borse, im StralRenverkehr, aber auch bei Turbulenzen der
Windgeschwindigkeit, weshalb es naheliegend ist, sie auch der
Windenergieeinspeisung zu unterstellen. Sie aufert sich in einer Abweichung
der Wahrscheinlichkeitsdichteverteilung von Windleistungsfluktuationen oder
Windleistungsinkrementen von der Gaussverteilung.

Wahrend sich die Kapitel 2.1 und 2.2 mit Windgeschwindigkeits- und
Windleistungsfluktuationen befassen, wird in den Kapiteln 2.3 und 2.4 auf
Windleistungsinkremente eingegangen. Insbesondere die Wahrscheinlich-
keitsdichteverteilungen von Windleistungsinkrementen stehen dabei im
Vordergrund. Diese werden in der Literatur eher selten betrachtet und wenn,
dann mit dem Fokus auf der Problematik der Netzintegration von
Windleistungsinkrementen (z.B. [54], [55]) oder dem Zusammenspiel mit
anderen Energieerzeugern bzw. Verbrauchern (z.B. [56]). In Kapitel 2.3.1
hingegen wird die Abhangigkeit der Form ihrer intermittenten Wahrscheinlich-
keitsdichteverteilungen von der Lange des Mittelungszeitraums dargestellit.
Auch die raumliche Verteilung der Windenergieanlagen hat starken Einfluss
auf die Windleistungsinkremente einer WEA-Gruppierung. In Kapitel 2.3.2
werden die Windleistungsinkremente von Gruppierungen von Windparks
analysiert und der VergleichmaRigungseffekt veranschaulicht, der bei
raumlich verteilter Windenergieeinspeisung auftritt und sich in der Abnahme
der Betrage der relativen Windleistungsinkremente widerspiegelt. Dass diese
Abnahme jedoch vor allem auf die statistische Unabhangigkeit der
betrachteten Windenergieeinspeisungen zurtickzufiihren ist, wird durch eine
Analyse der Korrelationskoeffizienten von Windparkpaaren in Kapitel A2.2
des Anhangs verdeutlicht.

Kapitel 2.4 befasst sich mit der Modellierung der intermittenten Haufigkeits-
verteilung von Windleistungsschwankungen. Hierfir werden zunachst ein
Modell fur intermittente Haufigkeitsverteilungen und die zugrunde liegenden
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen beschrieben und der Gaul3-Funktion
gegenubergestellt. Daraufhin erfolgt die Anpassung des Modells an
gemessene Haufigkeitsverteilungen von Windleistungsschwankungen.
Energiedichtespektren der Windleistung, die ebenfalls Aufschluss Uber die
Variabilitdt der Windenergieeinspeisung geben, werden in der vorliegenden
Arbeit nur am Rande, in Kapitel A2.1 des Anhangs behandelt.
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2.1 Windleistungs- und Windgeschwindigkeitsfluktuationen

2.1.1 Zeitliche Abhéangigkeit

In diesem Kapitel wird zunachst die in der Aerodynamik Ubliche Definition
von Windgeschwindigkeitsfluktuationen auf Windleistungen Ubertragen. In
einem zweiten Schritt werden die Betrachtungen von dem Ublichen
Sekunden- und Millisekundenbereich auf den Minutenbereich erweitert, der
fur die groR3flachige Windleistungssimulation relevant ist. Es werden speziell
die Haufigkeitsverteilungen von Windleistungs- und Windgeschwindigkeits-
fluktuationen gebildet und ihre Charakteristiken beschrieben.

Windgeschwindigkeitszeitreihen werden z.B. in [57], [59], [60] und [61] als
eine Zusammensetzung aus Windgeschwindigkeitsmittelwerten und den sie
umgebenden Windgeschwindigkeitsfluktuationen (Turbulenzen) aufgefasst,
was der so genannten Reynoldschen Zerlegung aus der Fluiddynamik
entspricht. Ebenso lasst sich die Windleistung P(t) in die zeitlichen

Mittelwerte P, und die sie umgebenden Windleistungsfluktuationen P, (t)

aufteilen:
Pt) =P +P,,.(t) bzw. P =P +P,

fluc,i *
(2-1)

Der Index T bringt hierbei den Zeitraum zum Ausdruck, innerhalb dessen die
Mittelwertbildung vollzogen wird. Die Absicht hinter der Zerlegung ist es
zumeist durch Wahl eines geeigneten Zeitraums T mdoglichst stationare
Windleistungsfluktuationen P, (t) mit modglichst geringen tieffrequenten

Anteilen zu erhalten. Ein Zeitraum von T=10min wird in der Praxis oftmals
angesetzt, auch wenn wegen der ausgepragten Nicht-Stationaritadt von
Windgeschwindigkeits- und  Windleistungsverlaufen  keine  vollends
stationaren Windgeschwindigkeits- oder Windleistungsfluktuationen erreicht
werden konnen. Es sei in diesem Zusammenhang auch auf das
Windgeschwindigkeitsspektrum in Kapitel A2.1 des Anhangs verwiesen, das
die Periodendauern von 24h und 12h als dominierend ausweist.

In der Praxis liegt die Windleistung nicht als zeitkontinuierliches Signal P(t),
sondern fir bestimmte Zeitpunkte i vor. Dabei kann der Windleistungswert P;
des zeitdiskreten Signals entweder flr den konkreten Zeitpunkt i giltig sein
oder aber einen zeitlichen Mittelwert darstellen. Im letzteren Fall gibt es in
der Praxis die Varianten, dass P; entweder flr die Zeitspanne vom Zeitpunkt
i-1 bis zum Zeitpunkt i, oder fur die Zeitspanne vom Zeitpunkt i bis zum
Zeitpunkt i+1 gultig ist. Ungeachtet dieser Unterschiede ist das Zeitintervall
zwischen den Zeitpunkten i, also die zeitliche Auflésung einer vorliegenden
Windleistungszeitreihe, je nach Anwendung oft nicht ausreichend; es bedarf
in solchen Fallen einer Erhdhung der zeitlichen Auflésung, was der
Modellierung der Fluktuationen zwischen den diskreten Zeitschritten oder
deren zeitlichen Disaggregation [62] entspricht (siehe Kapitel 2.2). Daflr sind
zunédchst die KenngrofRen der Zeitreihe eindeutig zu definieren, was im
Folgenden vorgenommen wird.

Es wird dabei davon ausgegangen, dass das diskrete Leistungssignal P; im

Gegensatz zu seinen zeitlichen (arithmetischen) Mittelwerten P, ,

RES Y

i=1

—|

(2-2)
fur die Zeitspannen T den Anforderungen an die zeitliche Auflésung genugt.
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Der Mittelwert der Fluktuationen Gber dem zugehérigen Zeitraum T ist dann,
entsprechend ihrer Definition, gleich Null,

_ 1 J
Pfluc = ? : z Pfluc,i =0.

i=1
(2-3)

Die Standardabweichung der Windleistung innerhalb des Zeitraums T ergibt
sich zu

O P I I 2
o, -—JT_E(R P) JT_lg(Pmi)-

(2-4)
Mit Hilfe des Verschiebungssatzes lasst sie sich auch durch
(& ow) (o)
== P) |-= P
(2-3)

ausdriicken. Hiervon unterschieden wird die Standardabweichung der
Fluktuationen Gber den gesamten Messzeitraum (N)

O e = Li(P—ﬁ)z— ii(P )?
fluc " N—li:1 i T - N—li:1 fluc,i .

(2-6)

Die beiden oberen Bilder links aus Abbildung 2-1 zeigen die beschriebenen
GroRen am Beispiel einer 10Hz-Windleistungsmessung vom 6.3.2007 (siehe
Kapitel 3.1.2 und [63]) an einer stallgeregelten WEA mit dem
Mittelungszeitraum von T=6000, was 10 Minuten entspricht.

Im oberen linken Bild wird deutlich, dass die 100ms-Leistungsmesswerte

P=P +P,., bis zum 1,4-fachen der Nennleistung reichen, wahrend die

10min-Leistungsmittelwert P, die Nennleistung nicht Uberschreiten. Die
relativ hohen Standardabweichungen o, der Messwerte innerhalb der

Mittelungszeitrdume um den jeweiligen Mittelwert legen eine stark aus-
gepragte Unstetigkeit der Windenergieeinspeisung im Kurzfristbereich nahe.

Wahrend der Mittelwert P Uber alle normierten Leistungswerte im oberen
linken Bild ca. 0,5 betragt, liegt der Mittelwert P, . fir die Windleistungs-

fluc
fluktuationen im mittleren linken Bild definitionsgemalf bei null; dadurch, dass
die Fluktuationen auf einen zeitlichen Mittelwert bezogen wurden, wurde ein
,<detrending“ vollzogen. Der Mittelwert der Fluktuationen liegt nicht nur fir die
Zeitabschnitte T, sondern folglich auch fir den gesamten betrachteten
Zeitbereich N bei null. Durch das ,detrending® wird deutlich, dass die
Fluktuationen zu Beginn des Messzeitraums hoher sind als spater. Dies legt
die Vermutung nahe, dass mit hoheren Windleistungs- und
Windgeschwindigkeitsmittelwerten (siehe obere Bilder) hohere Fluktuationen
einhergehen, was in Kapitel 3.2.2 durch Gegenuberstellung von Standard-

abweichungen ot und zugehorigen Mittelwerten v; von Windgeschwindig-
keiten zur Berechnung der Turbulenzintensitat bestatigt wird.

luc,i
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Abbildung 2-1: 10Hz-Windleistungs- und Windgeschwindigkeitsmesswerte einer WEA
am 6.3.2007, deren Mittelwerte, Standardabweichungen und
Fluktuationen innerhalb von 10 Minuten sowie die Hiufigkeits-
verteilung der Fluktuationen

Die Haufigkeits-  Daruber, wie sich die Fluktuationen im Mittel um Null herum verteilen, gibt die
verteilungen der \y/ahrscheinlichkeitsdichteverteilung in einfach-logaritmischer Darstellung im
Fluktuationen der . . . . o g . .
einzelnen zeit- unteren linken Bild Aufschluss. Es zeigt die Haufigkeitsverteilung der auf ot
abschnitte konnen  bzw. o, normierten Windleistungsfluktuationen. Die zugrunde liegenden
durcheine Daten stammen, wie auch fir die oberen Teile der Abbildung, aus der in
Normierung auf die  Kapite| 3.1.2 beschriebenen Messkampagne am 6.3.2007. Die 864000 Werte
Standarﬂigﬂle;fg“égg der normierten Windleistungsfluktuationen mit der zeitlichen Auflésung von
Mittelungszeitraums 0,15 wurden Klassen der Gré3e 0,5 zugeordnet.
vergleichbar gemacht Die  Normierung auf die im jeweiligen Mittelungszeitraum glltige
werden Standardabweichung ot wurde vorgenommen um gemafll [57] die
Haufigkeitsverteilungen der Fluktuationen der einzelnen Zeitabschnitte
vergleichbar zu machen.
Sowohl die auf or als auch die auf on, normierte Haufigkeitsverteilung in
Abbildung 2-1 links unten gleichen der roten Gaul3verteilung, deren

Standardabweichung auf eins gesetzt wurde.
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Ob diese Gaul3artigkeit der Verteilung der Fluktuationen jedoch auf andere
WEA und andere Zeitrdume Ubertragbar ist, ist nicht sicher; es kdnnte sich
meteorologisch gesehen etwa um einen stabilen Tag handeln, an dem wenig
kurzeitige Windgeschwindigkeitsfluktuationen (Bden) auftraten. Der Zeitraum
von einem Tag ist fur die statistische Untersuchung von Extremereignissen
sicherlich zu kurz anzusetzen, auch wenn es sich um einen Datensatz mit
864000 Werten handelt; eine langere und validierte Datengrundlage an
hochaufgelosten Messwerten ist durch [65] zu erwarten. Zudem hat die
Abtastrate der Messung einen Einfluss auf Haufigkeitsverteilungen; es
kénnten sich extreme Fluktuationen bei einer anderen zeitlichen Auflésung
zeigen, welche sich durch eine Spektralanalyse ermitteln lasst.

Zur Betrachtung der meteorologischen Bedingungen sind in den rechten
Bildern von Abbildung 2-1 die linken Darstellungsformen mit dem
Unterschied wiederholt, dass hier die Windgeschwindigkeiten am Standort
der WEA und nicht die Windleistungen zugrunde liegen. Durch Vergleich der
oberen Darstellungen wird die hohe Abhangigkeit der Leistung von der
Windgeschwindigkeit deutlich. Das mittlere rechte Bild bekraftigt die
Vermutung, dass die Fluktuationen bei hoheren zugehdorigen Mittelwerten zu
héheren Abweichungen von diesen neigen. Im Gegensatz zur
Haufigkeitsverteilung der Windleistungsfluktuationen p(Psy) und im Vergleich
zur Gaulverteilung ist die Haufigkeitsverteilung der Windgeschwindigkeits-
fluktuationen p(viyc) im unteren rechten Bild deutlich breiter. Die
Windgeschwindigkeitsfluktuationen scheinen fur langere Betrachtungs-
zeitraume (wie hier von einem Tag) nicht gaul3verteilt zu sein, sondern
deutlich haufiger extreme Werte anzunehmen, was charakteristisch fir
intermittente  Verteilungen ist. Innerhalb von 10 Minuten sind die
Fluktuationen allerdings gaulRverteilt, wie laut [57] die auf or normierte
Haufigkeitsverteilung verdeutlicht.

Dass die Fluktuationen bei der Windleistung weniger extrem ausfallen als bei
der Windgeschwindigkeit kann evt. auf die Tragheit des Rotors und des
gesamten Antriebstrangs der Anlage, sowie auf Leistungsregelungen (siehe
[58]) zuriickgefiihrt werden. Zur Uberprifung dieser These sind in Abbildung
2-2 die Haufigkeitsverteilungen der Fluktuationen fur einen Mittelungs-
zeitraum von T=10s aufgetragen. Die von den Mittelwerten dieser
Zeitintervalle befreiten Windleistungsfluktuationen weisen einen deutlich
intermittenten Charakter auf (blaue Kurve im linken Bild), was die These der
Rotortragheit untermauert. Die Windleistungsfluktuationen scheinen hier von
dem Einfluss der Rotortragheit, welcher sich schatzungs-weise in einem
Zeitbereich von etwa 10s abspielt, befreit zu sein. Die Windgeschwindigkeits-
fluktuationen (blaue Kurve im rechten Bild) hingegen sind im Vergleich zu
den Fluktuationen innerhalb von 10min weniger intermittent. Sie sind von
einem Einfluss befreit, der sich ebenfalls im Bereich von 10s abspielt und
hohe Windgeschwindigkeitsdnderungen bzw. Intermittenzen bedeutet;
vermutlich handelt es sich hierbei um Windbden.
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Abbildung 2-2: Hiufigkeitsverteilung der 10Hz-Fluktuationen einer WEA mit dem
Mittelungszeitraum T=10s

Fur die grof3flachige Windleistungssimulation sind im Gegensatz zu solchen
Kurzzeitfluktuationen vielmehr die Fluktuationen im Minutenbereich
interessant. Konkret stellt sich die Frage nach dem Charakter von Minuten-
fluktuationen innerhalb des durch die Wettermodelldaten gegebenen
Stundenrasters (siehe Kapitel 3.1.1). Fur diese Untersuchung kann auf die
umfangreichen Daten des IWES-Messnetzes zurlickgegriffen werden (siehe
Kapitel 3.1.2). Es wird nun T=60min angesetzt, P; entspricht nun 5min-
Mittelwerten, aul3erdem liegen die Standardabweichungen o; fir die 5min-
Zeitabschnitte vor (siehe Kapitel 3.1.2). Es kdnnen die obigen Formeln (2-1)

bis (2-6) verwendet werden, nur musste hier konsequenterweise P

geschrieben werden, um den Mittelwertcharakter zum Ausdruck zu bringen.
Fir die Berechnung der Gesamtstandardabweichung o, eines Zeitraums T
l&sst sich nach [66] mit Hilfe des Verschiebungssatzes der Zusammenhang

k

o; :\/Zk:ﬂaiz +Zi(ﬁl _'ET)2

i1 N i1 N
(2-7)

herleiten. Der erste Summand unter der Quadratwurzel ist der gewichtete
arithmetische Mittelwert aller Varianzen des Zeitraums. Durch ihn finden die
Varianzen innerhalb der (5min-)Zeitabschnitte i Beriicksichtigung. Im zweiten

Summanden sind die Abweichungen der Mittelwerte P, der Zeitabschnitte

vom Gesamtmittelwert I3T des Zeitraums T, also die Fluktuationen Psyc;

enthalten. Durch die Bildung der Summe ihrer gewichteten Quadrate werden
zusatzlich die Varianzen zwischen den Zeitabschnitten berucksichtigt. Dieser
Summand entspricht etwa Formel 2-4. Die Gewichtungen erfolgen tber die

Anzahl n; der Werte, die zur Bildung der Mittelwerte I3I verwendet wurden. Im

Fall der 10Hz-Daten aus dem IWES-Messnetz ist nj=3000, sofern keine
Messausfalle auftraten. Die Anzahl n=n, -k entspricht der Summe aller n;

der k=60/5=12 5min-Mittelwerte einer Stunde.
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Mit den berechneten Standardabweichungen &, fir die ZeitrAume T lassen

sich die zugehdorigen Fluktuationen normieren und den auf oy, normierten in
einer  Haufigkeitsverteilung, wie in  Abbildung 2-3 geschehen,
gegenuberstellen.
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Abbildung 2-3: Haufigkeitsverteilung der Windleistungsfluktuationen (links) und
Windgeschwindigkeitsfluktuationen (rechts) innerhalb von Stunden

auf Grundlage der 5min-Mittelwerten einer WEA (Nr. 2101) des
Jahres 2005

Sowohl die auf omy als auch die auf &; normierten Fluktuationen weisen

einen deutlich intermittenten Charakter auf. lhre Fligel sind, wie an den
logarithmischen Darstellungen in den unteren Bildern ersichtlich ist, stark
ausgepragt, d.h. es treten wesentlich haufiger extreme Fluktuationen im
Vergleich zur Gauf3-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion auf. Auch geringe
Fluktuationen um den Mittelwert der Verteilung, der gemafd der Definition der
Fluktuationen bei null liegt, sind im Vergleich zur Gauf3-Funktion haufiger.
Die Abweichungen vom Mittelwert treten ungefahr gleich oft und in gleichem
Ausmald in negativer und positiver Richtung auf; die Verteilungen sind
symmetrisch und unimodal.

Zur korrekten Darstellung der Haufigkeit der geringen Fluktuationen wurden
zunadchst samtliche Leistungswerte gleich und kleiner Null und die héaufig
vorkommenden Signalhénger (siehe Kapitel 1.1.2.1) aus den Messdaten
entfernt. Aus dieser Datenbereinigung erklart sich die Tatsache, dass mehr
Windgeschwindigkeits- als Windleistungsfluktuationen im Bereich um Null
liegen. Im Betrieb treten aber wegen der Einschaltwindgeschwindigkeit von
3m/s deutlich mehr geringe Leistungs- als Windgeschwindigkeits-
fluktuationen bzw. mehr Leistungswerte gleich Null auf. Die Leistungskenn-
linie der WEA sollte auch zu einer groReren Haufigkeit von hohen positiven
und negativen Leistungsfluktuationen im Vergleich zu Windgeschwindigkeits-
fluktuationen, also breiteren Fligeln der Haufigkeitsverteilung fuihren. Die
starke Steigung der WEA-Leistungskennlinie im mittleren Windgeschwindig-
keitsbereich von ca. 7m/s bis ca. 12m/s sollte zu hohen Leistungs-
fluktuationen  bei  vergleichsweise geringen  Windgeschwindigkeits-
fluktuationen in diesem Bereich flihren. Erkennbar ist dieser Zusammenhang
in Abbildung 2-3 jedoch nicht. Festzuhalten ist jedoch, dass die Haufigkeits-
verteilungen der Fluktuationen einen inter-mittenten Charakter haben.
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Zur Uberprufung, ob dieser Charakter bei Verwendung von anderen
Mittelungszeitraumen T, die fir groRRflachige Windleistungssimulationen
relevant sind, erhalten bleibt, sind in Abbildung 2-4 weitere Haufigkeits-
verteilungen dargestellt.

10° 10°
——D( P10 /7 fruc) ——D( P /T 1) ——(Pprue /0 1)
——p(Pre /5, ——p (L /&) —p(Ppucle,)
w —GauBi(0,1) 1’ —Gaufi(0,1) 0 —GauB(0.1)
Fal 73 7
B3 'r\ = £4 = -‘\
% 107 [ ‘\ % 10? ﬂ ﬁ\ %, 10 5{ ‘%
= i3 % 1 = X & = # %
3 A k) E ' % E ¢ &
¥ LY id it P b
= ¥ 4 z # 1 = I %
> > >
B 10’ ;} L) B 10° # ® 1° ﬂ i
[3 [} o b ks
= = = s} Eii
N pruee e
‘ N i Y
0 1 - V! ol
""‘"ﬂwf“ “lt i / i - ‘ﬁ‘ﬂ i P e
I | | | ! )
10° / \ 10° J‘ \‘ 10° 1
5 0 5 5 0 5 -5 0 5
Priue /7 jiue b2w. Ppoc/, Pt /0 frue b2W. P /&, Pt/ frue b2W. Prc/ o,

Abbildung 2-4: Haufigkeitsverteilung der Windleistungsfluktuationen innerhalb von
Stunden auf Grundlage von 10min-Mittelwerten (links), 15min-
Mittelwerten (Mitte) und 5min-Mittelwerten (rechts) einer WEA (Nr.
2101) des Jahres 2005

Fir das linke Bild wurden zunachst aus den 5min-Mittelwerten der Leistung
10min-Mittelwerte gebildet und die Standardabweichungen innerhalb der 10
Minuten-Zeitabschnitte mit Formel 2-6 berechnet. Gleiches wurde fir das
mittlere Bild fir 15 Minuten anstelle von 10 Minuten durchgefuhrt. In beiden
Bildern ist, sowohl fir die auf ow, als auch fir die auf &, normierten
Fluktuationen, der intermittente Charakter zu erkennen. Der Einfluss der
unterschiedlichen Normierungsmethoden auf die Form der
Haufigkeitsverteilung ist durch Vergleich des rechten Bildes mit Abbildung
2-3 links unten zu erkennen. In Abbildung 2-4 wurden die gemessenen
Standardabweichungen o; der 5Smin-Mittelwerte nicht wie Abbildung 2-3 nach
Formel 2-6 mitberiicksichtigt und o, berechnet, sondern lediglich die
Standardabweichungen o, der 5min-Mittelwerte zum jeweiligen

Stundenmittelwert gemafd Formel 2-4 zur Normierung herangezogen. Die auf
o; normierte Haufigkeitsverteilung der Fluktuationen im rechten Bild von

Abbildung 2-4 ist nicht mehr intermittent, sondern eher gaul3férmig. Die
Berucksichtigung der Varianzen innerhalb der (5min-)Zeitabschnitte ist
folglich von hoher Bedeutung.
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2.1.2 Ortliche Abhangigkeit

Zur Untersuchung der Differenzen von WEA-Windgeschwindigkeitswerten zu
dem raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert des Windparks liegen flr
diese Arbeit ausschlief3lich die Windgeschwindigkeitsmessdaten der 11 WEA
des Windparks Norderland vor (siehe Kapitel 3.1.2). Fur jeden Zeitpunkt i
ergibt sich der Mittelwert aus den Windgeschwindigkeitsmesswerte v;; aller

N=11 WEA j zu

(2-8)

In Anlehnung an die Definition von Fluktuation aus Formel (2-1) sei die
Abweichung der Windgeschwindigkeit einer WEA j zum Zeitpunkt i vom
~raumlichen® Windgeschwindigkeitsmittelwert v,,,; des gleichen Zeitpunktes

Viueji = Vii — Vwe,i-

(2-9)

Die Standardabweichung der WEA-Windgeschwindigkeiten zum Zeitpunkt i
um v,, . herum geniige dann dem Zusammenhang

WP,
1 & )
o, . = |[— E % i .
T,i \/N—1j=1( f/LlC,j,I)

(2-10)

Die Menge aller N WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen vom
raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert V,,,; zum Zeitpunkt i sei

Vsoeupi(t) = WV gucsi e Vauen A8}
(2-11)

Fur die Standardabweichung aller WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen
vom raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert Uber den gesamten
Messzeitraum (M) gelte

1 & )
O-fluc = M 1Z(vﬂuc,WP,i) .
4=

(2-12)

Der obere Teil von Abbildung 2-5 zeigt die Haufigkeitsverteilungen der auf
onue Normierten Windgeschwindigkeitsabweichungen der WEA Nummer 1, 5
und 9 vom raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert Gber alle Zeitpunkte
sowie die Gaul3-Funktion mit der Standardabweichung 1. Der Darstellung
liegen 5min-Windgeschwindigkeitsmittelwerte zugrunde. Es ist ersichtlich,
dass die Haufigkeitsverteilungen nicht symmetrisch um Null herum verteilt
sind. WEA Nr. 9 weist deutlich haufiger negative Abweichungen auf (grine
Linie), WEA Nr. 1 deutlich haufiger positive (blaue Linie), auch wenn es hier
in seltenen Fallen zu hohen negativen Abweichungen kommt. WEA Nr.1
erfahrt folglich Windgeschwindigkeiten, die in der Regel héher liegen als der
Mittelwert V,,,; flr den Windpark, WEA Nr. 9 niedrigere. Dies lasst sich durch

die Anordnung der WEA und die 6rtliche Hauptwindrichtung (siehe Abbildung
3-3) erklaren. WEA Nr. 1 ist haufig einem unreduziertem Wind ausgesetzt,
wahrend WEA Nr. 9 in der Regel einen Wind erfahrt, der durch die
umliegenden WEA abgebremst ist (siehe Abbildung 3-4). WEA Nr. 5 ist
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hinsichtlich ihrer Abweichungen ausgewogener (rote Linie) und weist in etwa
gleich viele positive wie negative Windgeschwindigkeitsabweichungen vom
Mittelwert des Windparks auf. Werden die Haufigkeitsverteilungen in der
Abbildung mit der Gauldverteilung verglichen, wird deutlich, dass die
Abweichungen der WEA-Windgeschwindigkeiten vom Mittelwert des
Windparks Uber alle Zeitpunkte gesehen deutlich haufiger gréf3er ausfallen,
als es der Fall ware, wenn sie gaul3verteilt waren. Die
Haufigkeitsverteilungen der WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen vom
raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert tber alle Zeitpunkte weisen
somit einen intermittenten Charakter auf.
10 . . . . . . I
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Abbildung 2-5: Hiufigkeitsverteilungen der Abweichungen der 5min-
Windgeschwindigkeitsmittelwerte der WEA vom rdumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwert des Windparks Norderland

Fur den unteren Teil von Abbildung 2-5 wurden die Haufigkeitsverteilungen
PV poewe 1 40) UNd  p(vg,.» /o) alle Zeitpunkte gebildet. Da in diese

Haufigkeitsverteilung 11-mal mehr Werte einflossen als in die einzelnen
Haufigkeitsverteilungen im oberen Teil der Abbildung, sind die relativen

Haufigkeiten der extremen, singularen WEA-
Windgeschwindigkeitsabweichungen vom raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwert entsprechend niedriger. Die

Haufigkeitsverteilung p(v .. / 05,.) Weist einen intermittenten Charakter auf
und ist symmetrisch. Die Haufigkeitsverteilung p(v,,.»/o;), vor deren
Bildung jedes vy, ;; durch die Standardabweichung o;; des zugehdrigen

Mittelungszeitraums dividiert wurde, ist hingegen annahernd gaul3verteilt, wie
der Vergleich mit der Gaul3verteilung mit der Standardabweichung von 1
(hellblaue Linie) verdeutlicht.

Dies legt den Schluss nahe, dass die WEA-Windgeschwindigkeits-
abweichungen vom raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert fur die
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einzelnen Zeitpunkte gaulverteilt sind. Dieses Ergebnis ist relevant fur die
Methode zur Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien in Kapitel 3.6.2.
Die intermittente Form der Haufigkeitsverteilungen Uber alle Zeitpunkte
kommt durch die Superposition der Haufigkeitsverteilungen der einzelnen
Zeitpunkte zustande (siehe Kapitel 2.4). Die Standardabweichungen der
Haufigkeitsverteilungen der einzelnen Zeitpunkte sind demnach nicht gaul3-,
sondern voraussichtlich lognormalverteilt (siehe Kapitel 2.4).

Abbildung 2-6 wiederholt die Darstellung vom unteren Teil von Abbildung 2-5
mit dem Unterschied, dass nun nicht mehr die 5min-Windgeschwindigkeits-
mittelwerte, sondern die 1h-Windgeschwindigkeitsmittelwerte der WEA des
Windparks fur die Berechnung der WEA-Windgeschwindigkeits-
abweichungen vom raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwert zugrunde-
gelegt werden. Aufgrund der zeitlichen Mittelung der 5min-Mittelwerte zu 1h-
Mittelwerten sind die hohen Abweichungen weniger stark ausgepragt und
seltener. Die Haufigkeitsverteilung der auf on,c normierten Abweichungen ist
jedoch weiterhin intermittent, die Haufigkeitsverteilung der auf ot normierten
Abweichungen gaul3férmig.
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Abbildung 2-6: Hiufigkeitsverteilungen der Abweichungen der 1h-
Windgeschwindigkeitsmittelwerte der WEA vom rdumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwert des Windparks Norderland
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Abbildung 2-7: Vergleich von gemessenen und linear interpolierten Windleistungs-

fluktuationen
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2.2 Modellierung von Windgeschwindigkeitsfluktuationen

Die Mehrzahl der heutigen meso-skaligen Wettermodelle liefern Wetter-
modelldaten in einer zeitlichen Auflosung von 1h-Werten (siehe Tabelle 3-1).
In der Energiewirtschaft sowie bei so genannten ,statischen“ Lastfluss-
berechnungen, beispielsweise zur Auslegung des Ubertragungsnetzes, wird
jedoch zumeist auf 15min-Werte zurlckgegriffen. Damit simulierte Wind-
leistungszeitreihen als Eingangsdaten fur derartige Anwendungen dienen
kénnen, muss deshalb entweder eine Erh6hung der zeitlichen Auflésung der
Wettermodelldaten oder der simulierten Windleistungen selbst vorgenommen
werden. Dies entspricht einer Modellierung von 15min-Fluktuationswerten um
die 1h-(Mittel)-Werte. Die einfachste Methode hierfir ist die lineare Inter-
polation, die jedoch dem Charakter von 15min-Windgeschwindigkeits-
fluktuationen innerhalb von Stunden nicht gerecht wird, wie die Abbildung 2-7
verdeutlicht.

Die durch lineare Interpolation gewonnenen Fluktuationen fallen zu niedrig
aus; ihre Haufigkeitsverteilung im rechten Teil von Abbildung 2-7 ist schmaler
als die Haufigkeitsverteilung der gemessenen Fluktuationen. Extreme
negative und positive Fluktuationen kommen seltener vor, dafir sind geringe
interpolierte Fluktuationen um den Wert von OkW besonders haufig. Jede
vierte interpolierte Fluktuation weist genau den Wert Null auf, bei den
gemessenen tut dies keine. Bei grof3en Betrachtungsgebieten nahern sich
interpolierte Windgeschwindigkeitsfluktuationen zwar den tatsachlichen an,
da hier der Vergleichmalligungseffekt zu Tage tritt, sie fallen allerdings
trotzdem noch zu gering aus und sind zudem geordnet. Aus diesen Griinden
wird in der vorliegenden Arbeit eine andere Methode als die lineare
Interpolation zur Modellierung von Windgeschwindigkeitsfluktuationen
verwendet, welche weiter unten beschrieben wird.

Bei der linearen Interpolationen von Windrichtungen ist prinzipiell darauf zu
achten, dass 0° und 360° identisch sind und bspw. der Mittelwert von 350°
und 20° nicht etwa 185°, sondern 5° betragt. Dies kann durch Verwendung
der arctan2-Funktion aus Gleichung (1-2) bertcksichtigt werden, mit deren
Hilfe sich aus gegebenen Windrichtungen @, und w; gemaf

Oy = 180%, arctan 2 sin[a)l Lj cos(a)1 Lj +360°
’ V4 180° 180°

o

0 -arctan 2| sin a)gi ,COS a)si +360°
180° 180°

die Windrichtungen an ey UNd @3 ey berechnen lassen. Der Mittelwert von o
und @3, welcher beispielhaft fur Interpolationen betrachtet wird, ergibt sich
dann zu

neu,3 —

(2-13)

+
a)Z = (a)neu‘s a)neu‘l 'J mOd 3600 ’
2

(2-14)

wobei der Ausdruck ,mod“ fur den Modulo steht, fur den in allgemeiner Form
der Zusammenhang
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(2-15)

unter Verwendung der GauRklammer zur Symbolisierung der Abrundung gilt.
Zur Erhohung der zeitlichen Auflosung von Windgeschwindigkeits-
fluktuationen bietet sich neben einer linearen Interpolation z.B. eine Monte-
Carlo-Simulation an. Durch eine Monte-Carlo-Simulation konnen die
statistischen Eigenschaften der generierten Zeitreihe und ihrer Fluktuationen
durch Vorgabe der von ihnen zu erfullenden Haufigkeitsverteilung korrekt
abgebildet werden, allerdings fuhrt das der Monte-Carlo-Simulation inharente
Zufallselement zu einer unnaturlichen Abfolge der Fluktuationswerte. Eine
naturlichere Abfolge der simulierten Fluktuationswerte kann durch die
Anwendung von Kerndichteschatzungen oder kinstlichen neuronalen Netzen
erreicht werden. Hierbei konnen die Fluktuationswerte, die dem zu
simulierenden Fluktuationswert rdumlich und zeitlich (retrospektiv) nahe
liegen, berucksichtigt werden. In [67] werden Windleistungsfluktuationen fir
verschiedene zeitliche Auflosungen (1min-, 5min- und 10min-Mittelwerte)
durch ARMA- (AutoRegressive Moving Average), SETAR- (Self-Exciting
Threshold AutoRegressive), STAR- (Smooth Transition AutoRegressive) und
MSAR- (Markov-Switching Auto Regressive) Modelle simuliert, welche auf
offshore Windleistungsmessungen trainiert wurden. Es wird gezeigt, dass fur
offshore Windparks eine Modellierung der Leistungsfluktuationen durch
Markov-Ketten die genausten Ergebnisse erbringt. Wahrend hier noch
zeitunabhéangige Koeffizienten verwendet wurden, wurde das MSAR-Modell
in [68] zur Verwendung von zeitlich variierenden Koeffizienten erweitert.
Diese anspruchsvollen Methoden werden im Folgenden jedoch nicht weiter
verfolgt. Es wird zu der pragmatischeren Methode zur Generierung von
15min-Windgeschwindigkeitsfluktuationen  innerhalb  von  gegebenen
Stundenwerten aus [3] zurtckgegriffen.

Die Methode wird fur jeden Netzknoten und offshore Windpark des
Untersuchungsszenariosl aus Kapitel Al.4 durchgefuhrt. Es wird flr jeden
Netzknoten und offshore Windpark der jeweils néchstgelegene Messmast
aus Kapitel 3.1.2 nach Formel 1-3 bestimmt. Die gemessenen
Windgeschwindigkeiten werden gemaR Kapitel 3.1.2 auf 15min-Mittelwerte
und gemal Kapitel 3.2.1 auf die jeweilige Windpark/Netzknoten-Nabenhdhe,
die wiederum gemal Kapitel 1.1.2.4 bestimmt wurde, umgerechnet. Wie in
[3] und [69] beschrieben werden daraufhin in den gemessenen Wind-
geschwindigkeiten Sequenzen von zwolf aufeinander folgenden 15min-
Mittelwerten gesucht, deren drei Stundenmittelwerte weitestgehend mit den
drei 1h-Windgeschwindigkeitswerten aus dem Wettermodell, deren mittlerer
durch 15min-Mittelwerte ersetzt werden soll, Ubereinstimmen. Bei der
automatisierten Suche werden innerhalb bestimmter Intervalle Abweich-
ungen zwischen den 1lh-Mittelwerte zugelassen. Nachdem eine passende
Sequenz Vismini 1 €{L,2,....,12} gefunden wurde, wird diese gemali

j-4
Zvlsmin,k

j-4-3
= Vl —
4

Vkorrigierti 5min,i

(2-16)
mit dem Index (j € N+)
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. 1+3—(i—-1)mod4
J 4
(2-17)

korrigiert um zu erreichen, dass der Mittelwert der mittleren vier
Sequenzwerten (Vkorrigiert,4a Vkorrigiert,5a Vorrigiert,6a Vorrigiert,?) genau mit dem zu
ersetzenden Mittelwert aus dem Wettermodell Gibereinstimmt.

Da es nach dem Einsetzen der Sequenzteile zu nicht realistischen Spriingen
Av zwischen ihnen kommt - weil die Sequenzteile aus unzusammen-
hangenden Zeitbereichen in den Messdaten stammen - werden konstante,
empirisch bestimmte Anteile ¢;=0,4 der Springe auf die letzten beiden
Windgeschwindigkeitswerte vor und den ersten nach dem Sequenz-
teilibergang aufgeteilt und somit unrealistisch hohe Windgeschwindigkeits-
inkremente verhindert. Abbildung 2-8 verdeutlicht diese Glattung der
Windgeschwindigkeitszeitreihe.
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Abbildung 2-8: Beispiel fiir die Anpassung eines Ubergangs von eingesetzten
Windgeschwindigkeitssequenzteilen

Neben der Glattung der Ubergange zwischen den Sequenzteilen ist eine
weitere Glattung der Windgeschwindigkeitszeitreihe notwendig, denn sie
setzt sich aus Windgeschwindigkeitssequenzen zusammen, die an einem
raumlichen Punkt und zwar dem Standort des verwendeten Messmastes
aufgezeichnet wurden. Die an einem Punkt gemessene Windgeschwindigkeit
wird sich mehr oder weniger in Windrichtung fortbewegen und zum
Zurtucklegen einer Strecke eine Zeitspanne bendtigen, die von der Hohe der
Windgeschwindigkeit und der Streckenlange abhangt. Soll die erstellte
Windgeschwindigkeitszeitreihe fur eine Windleistungssimulation
weiterverwendet werden, die Windgeschwindigkeiten als raumliche
Mittelwerte erfordert, muss die Zeitreihe zur Abbildung dieses raumlichen
~Erinnerungseffektes* [58] einer weiteren Glattung unterzogen werden um
unrealistisch hohe Schwankungen zu vermeiden.

Die Glattung kann mittels einer gewichteten gleitenden Mittelung erfolgen.
Fur das Untersuchungsszenario 1 wird jeder 15min-Wert der Zeitreihe durch
den gewichteten Mittelwert aus dem vorangegangenen Wert, dem zu
ersetzenden Wert selbst und dem nachfolgenden Wert ersetzt, wobei der zu
ersetzende Wert deutlich héher gewichtet wird:
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Vi,neu — gzvi—l + (1_ 2gz)vi + gzvi—l
(2-18)

mit g,=0,09405. Bei einer gleitenden Mittelung fur gréRere Gebiete, sollten,
abhéangig von der GrélRe (aber auch von der zeitlichen Auflésung der Werte),
nicht nur ein Wert, sondern mehrere vorangegangene und nachfolgende
Werte einflieRen [58].

Die vorgestellte Methode zur Erh6éhung der zeitlichen Auflésung der 1h-
Windgeschwindigkeitswerte aus dem Wettermodell durch Einflgen von
gemessenen 15min-Windgeschwindigkeitswerten liefert zwar naturliche
Fluktuationen innerhalb von Stunden, sie sind allerdings weniger zeitlich -
denn der jeweils vorangegangene und folgende Stundemittelwert wurde
bericksichtigt - als vielmehr rdumlich unabhangig vom groRraumigen
Wettergeschehen. Es sind keine realistischen Korrelationen zwischen den
auf diese Art simulierten, raumlich entfernten Windgeschwindigkeits-
fluktuationen zu erwarten. Allerdings sind die rdumlichen Korrelationen in
dem Zeitbereich von 15 Minuten sowieso gering, wenn es sich um eine
grof3flachige Windleistungssimulation handelt, bei der die simulierten
Windparks mehrere Kilometer voneinander entfernt liegen. Dies zeigt Kapitel
A2.2 des Anhangs am Beispiel von Windleistungsinkrementen,

30
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Abbildung 2-9: Veranschaulichung der Windleistungsinkremente AISSmin anhand
gemessener Windgeschwindigkeiten und Windleistungen |55min durch

ein Stufendiagramm
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2.3 Windleistungsinkremente

2.3.1 Zeitliche Abhéangigkeit

Zur Untersuchung der Variabilitdt bzw. der Veranderlichkeit der
Windenergieeinspeisung ist es naheliegend ihre Anderungen von einem
Zeitpunkt zum nachsten, d.h. die Windleistungsgradienten zu betrachten. Im
Fall von zeitdiskreten Messwerten wird anstelle von Gradienten von
Inkrementen und Dekrementen gesprochen, wobei letztere nichts anderes
als negative Inkremente sind. Ein Windleistungsinkrement AP; ergibt sich als
die Differenz zwischen einem Windleistungswert P; des Zeitpunktes i und
einem Windleistungswert Piy des Zeitpunktes i-k, wobei das Zeitintervall k
(k € Z) im Folgenden stets den Wert -1 annimmt:

A'Di,k - P/ - Pi+k :
(2-19)
welche sich aus

einer WEA ergeben, veran-

In Abbildung 2-9 werden Windleistungsinkremente AP,
gemessenen 5min-Leistungsmittelwerten P,

schaulicht.

Es wird in der Abbildung deutlich, dass die Windleistungsinkremente von den
Windgeschwindigkeiten und der Leistungskennlinie der WEA abhangen. Ab
21 Uhr kommt es am nahegelegenen Messmast zu hohen
Windgeschwindigkeiten mit 5min-Mittelwerten bis ca. 25m/s; zur gleichen
Uhrzeit kommt es kurzzeitig zum Abschalten und spateren Wiederein-
schalten der Anlage, was mit hohen negativen und positiven Windleistungs-
inkrementen einher geht.

Eine weitere Veranschaulichung von Windleistungsinkrementen ist Tabelle
2-1. Hier sind die Anzahlen der Ubergange von einem 15min-Mittelwert der
Windleistung eines Windparks zum darauffolgenden 15min-Mittelwert
dargestellt. Dabei wurden die Windleistungswerte 10%-Klassen der
Nennleistung des Windparks zugeordnet.

min ?

min

Tabelle 2-1: Hiufigkeit der Windleistungsinkremente aus Klassen in Klassen

90 224 320
80 bis 90 75 |45 |smes |18
70 bis 80 239 2270

B0 bis 70 403

50 bis 60 480 3200

40 bis 50 460 (4108 |&754
30 bis 40 445 |5576 13154

20 bis 30 7241 21240 5493

10 bis 20 9680 41081

0 bis 10| 4630 160696 |9722

Leistungsniveau zum Zeitpunkt k-1 [%nF]

035932 4689
0 Obis10 10 bis20 20 bis 30 30 bis 40 40 bis 50 50 bis 60 B0 bis 70 70 bis 80 80 bis 90 =90
Leistungsniveau zum Zeitpunkt k [%Pn]

Die 15min-Mittelwerte der Windleistung sind im Messzeitraum von 11 Jahren
beispielsweise 3200-mal von der Windleistungsklasse von 50% bis 60% der
Nennleistung des Windparks in die Klasse von 40% bis 50% gesunken. Es
wird in der Tabelle deutlich, dass die Windleistung sehr haufig in ihrer
momentanen Klasse verharrt. Dieser Tatbestand kann durch die Darstellung
der Haufigkeitsverteilung der Windleistungsinkremente herausgestellt
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werden. Abbildung 2-10 zeigt aul3erdem, dass die zeitliche Auflésung der
Windleistung, d.h. das Mittelungszeitintervall einen wesentlichen Einfluss auf
die Hohe der Inkremente hat. Grundlage fur die Abbildung sind 5min- und 1h-
Leistungsmittelwerte einer WEA (Nr. 2101) des Jahres 2005.
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Abbildung 2-10: Gegeniiberstellung der Hiufigkeitsverteilungen von 5min- und 1h-
Windleistungsinkrementen sowie 5min-Windleistungsfluktuationen
innerhalb von Stunden (links), Flichenvergleich zur Uberpriifung der
GaulBldhnlichkeit (rechts)

Es zeigt sich im linken Bild, dass Windleistungsinkremente
Haufigkeitsverteilungen aufweisen, die durchaus vergleichbar mit denen von
Windleistungsfluktuationen sind. Die Haufigkeitsverteilung der Windleistungs-
inkremente AP, . der 5min-Mittelwerte deckt sich weitestgehend mit der
Haufigkeitsverteilung der 5min-Fluktuationen innerhalb der Stunden P,
welche bereits in Abbildung 2-3 dargestellt war. Wie fur intermittente
Verteilungen typisch, gibt es im Vergleich zur Gaul3verteilung eine deutliche
Erhéhung der Haufigkeiten um den Mittelwert und den auf3eren Teil der
Fligel. Das extremste Ereignis, eine Abnahme von einem 5min-Mittelwert
zum nachsten um 950kW (es handelt sich um eine 1500kW-Anlage), weist in
der linken Darstellung ganz links eine relative Haufigkeit von 1,16189-107° auf.
Ein solches Einzelereignis misste bei insgesamt 105120 5min innerhalb
eines Jahres die Haufigkeit von 9,5129.10° aufweisen; hieraus lasst sich
schlieRen, dass nur ca. 60% der Messwerte des Jahres nach der
Plausibilitatspriafung gemaf Kapitel 1.1.2.1 fir die Untersuchung verwendet
wurden. Gleiches gilt fur die Stundenmittelwerte P,. Die Haufigkeits-

verteilung der Windleistungsinkremente AP, der Stundenmittelwerte im
linken Teil von Abbildung 2-10 weist eine deutlich hohere Varianz als die
Haufigkeitsverteilung von APR,,, auf. Die Varianz von Windleistungs-
inkrementen AP, scheint also mit langer werdenden Zeitintervallen T zur

Mittelwertbildung zuzunehmen. Allerdings ist es kaum vorstellbar, dass sich
etwa Jahresmittelwerte der Windenergieeinspeisung im Mittel stéarker
voneinander unterscheiden als etwa Wochenmittelwerten. Es muss ein
Maximum der Standardabweichung geben, welches sich in Abbildung 2-11
fur die WEA auf etwa 2 Tage belauft.
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Abbildung 2-11: Abhingigkeit der Standardabweichung o der Windleistungsinkremente
AI3T einer WEA (Nr. 2101) und der Windgeschwindigkeitsinkremente
AV; eines entfernt gelegenen Messmastes von dem zur Bildung der

Mittelwerte IST bzw. V; verwendeten Zeitintervall T

Zur Uberpriifung dieses Maximums auf eine evt. Allgemeingultigkeit ist in
Abbildung 2-11 ebenfalls die Standardabweichung o(Av;) von Wind-

geschwindigkeitsinkrementen in Abhangigkeit von dem zur Bildung der

Mittelwerte v, verwendeten Zeitintervalle T aufgetragen. Die zugrunde-

liegenden 15min-Windgeschwindigkeitsmittelwerte wurden tGber mehr als 16
Jahre an einem von der untersuchten WEA entfernt gelegenen Messmast
aufgezeichnet. Hier zeigt sich das Maximum bei einem Tag, einem durchaus
zu den 2 Tagen der WEA vergleichbaren Zeitraum. Die Energiedichte-
spektren der hier untersuchten WEA und des Messmastes sind in Kapitel
A2.1 des Anhangs zu finden.

Die Verwendung der Standardabweichung ist im Grunde nur far
Gaulverteilungen zuladssig. Windleistungs- und Windgeschwindigkeits-
inkremente haben jedoch intermittenten Charakter. Die blau-griine Flache in
Abbildung 2-10 rechts unterscheidet sich mit 0,7971 merklich von der gelb-
granen, welche bei der hier verwendeten Klassengrof3e 0,6971 betragt. Zur
Beschreibung der intermittenten Verteilung wird also ein anderes Mal} als die
Standardabweichung benétigt. Die Halbwertsbreite der Verteilung bietet sich
hierfur beispielsweise an. In Kapitel 2.4 wird mit dem Formparameter A ein
solches Mal eingefiihrt; bis dahin, wird an der Standardabweichung
festgehalten.

Neben der bis hierhin beschriebenen Abhangigkeit der Windleistungs-
inkremente von der zeitlichen Auflosung hat auch die Grol3e des
Betrachtungsgebietes Einfluss auf die Hohe der Windleistungsinkremente,
was im Folgenden untersucht wird.

2.3.2 Raumliche Abhéngigkeit

Durch die Gruppierung von WEA tritt eine Vergleichmafligung der
Windenergieeinspeisung auf, welche sich durch eine deutliche Abnahme der
relativen Windleistungsinkremente auszeichnet. Diese Glattung des Verlaufs
der Windenergieeinspeisung kommt dadurch zustande, dass sich die
Leistungsinkremente der einzelnen WEA stochastisch gegenseitig aufheben.
WEA-Gruppierungen filhren somit zu einer wesentlich gleichférmigeren
Windenergieeinspeisung des gesamten Gebietes. Dieser als Vergleich-
mafigungs- oder smoothing-Effekt bekannte Effekt kommt umso starker zur
Geltung, je unterschiedlicher der Wind ist, dem die einzelnen WEA
ausgesetzt sind. Dies hangt wiederum stark von ihrer raumlichen Verteilung
ab.
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Abbildung 2-12 verdeutlicht die Abnahme der relativen Windleistungs-
schwankungen bei zunehmender Grél3e der WEA-Gruppierung. Wahrend die
Einzelanlage in dem dargestellten Zeitraum sehr grofRe Windleistungs-
inkremente innerhalb kurzer Zeit aufweist, ist der Verlauf der Windenergie-
einspeisung des Windpark-Clusters im gleichen Zeitraum bereits wesentlich
glatter. Noch glatter stellt sich die deutschlandweite Windenergieeinspeisung
dar.

1 Deutschlandweite 08
Windeinspeisung

)

Windpark-Cluster
1T

\ Einzelanlage -—"""'/_’—-‘—0 16-Sep-2007 21-50p-2007 5

Datum

o
~
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o
o

o
o

erte Leistung

Abbildung 2-12: Veranschaulichung des smoothing-Effekts

In Abbildung 2-12 wird ebenfalls deutlich, dass ein groBer werdendes
Betrachtungsgebiet neben dem glatter werdenden Verlauf auch eine
Reduzierung der Spannweite der normierten Leistungseinspeisung bewirkt.
Wahrend einzelne WEA durchaus Leistungen im Bereich ihrer Nennleistung
einspeisen konnen, wird die deutschlandweite Windenergieeinspeisung
niemals an die in Deutschland installierte Windleistung heranreichen kdénnen;
zu grofl3 ist das Betrachtungsgebiet und zu gering die Wahrscheinlichkeit,
dass alle WEA in Deutschland zu einem Zeitpunkt Nennwind erfahren und
Nennleistung einspeisen. Ahnliches gilt fir den unteren Leistungsbereich; die
Wahrscheinlichkeit, dass keine WEA in Deutschland eine Wind-
geschwindigkeit Uber der Einschaltwindgeschwindigkeit erfahrt, ist wesentlich
geringer als die Wahrscheinlichkeit fiir eine einzelne WEA.

Diesem VergleichmalRigungseffekt kommt bei der Planung zukinftiger
Energieversorgungssysteme mit einem hohen Anteil an Windenergie eine
besondere Bedeutung zu, da er die Windenergie besser prognostizierbar und
eine geringere Ausgleichsenergievorhaltung notig macht und somit die
Integration in die Stromversorgung vereinfacht. Aus systemtechnischer Sicht
kann es z.B. von Vorteil sein, einen neuen Windpark nicht etwa am
windstarksten, sondern an dem Ort zu errichten, durch den die Vergleich-
mafRigung am starksten zum Tragen kommt.

Da er von essentiellem Interesse fur die Integration der Windenergie ist, gibt
es bereits Anséatze zur Modellierung des Vergleichmafigungseffektes. In [70]
wird das Verhéltnis von den Standardabweichungen des Windleistungs-
prognosefehlers von Windparkgruppierungen zu den Standardabweichungen
des Windleistungsprognosefehlers einzelner Windparks als Mal3 fur den
Vergleichmaligungseffekt verwendet. Die Abhangigkeit dieses Verhaltnisses
von der radumlichen Verteilung der Windparkgruppierungen wird zwar
dargestellt, jedoch nicht modelliert.
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Die raumliche Verteilung ist hierbei durch die Kreisflache definiert, auf
welcher die Windparkgruppierungen liegen. In [71] wurden bereits die
Unterschiede zwischen den Energiedichtespektren einzelner und mehrerer
Anlagen aufgezeigt. Diese spektralen Unterschiede, welche dadurch
zustande kommen, dass der Anlagenverbund raumlich verteilt ist, stehen im
Fokus vieler wissenschaftlicher Untersuchungen Uber den Vergleich-
mafigungseffekt von Windleistungsanderungen. In [72] werden die Energie-
dichtespektren einzelner Turbinen durch Filterung an die ganzer Windparks
angepasst. Die Verstarkung des Filters kann hiernach neben der
Standardabweichung (z.B. der Windleistungsprognosefehler oder der
Windleistungsschwankungen) als weiteres Mal3 fur den VergleichméalRigungs-
effekt verwendet werden. Auch die mittlere Koharenz (,average coherence®)
zwischen den Energiedichtespektren mehrerer Windparks ist nach [73] ein
Indikator fur den Vergleichmaligungseffekt auf einer groRraumigen Ebene,
bei welcher Windparks die kleinste Betrachtungseinheit darstellen. In [74]
werden (ahnlich wie in [72]) die Ubertragungsfunktionen von den
Windgeschwindigkeitsschwankungen an Turbinen zu den Leistungs-
schwankungen von Windparks im Frequenzbereich betrachtet und deren
Abhéangigkeit von der Anzahl der Turbinen (und somit der Vergleich-
mafigungseffekt) dargestellt.

In der vorliegenden Arbeit werden zur Untersuchung des Vergleich-
maRigungseffektes zunachst Windparkgruppen mittels zweier unterschied-
licher Methoden gebildet. Weitere Gruppierungs- oder Clustermethoden
kénnen, z.B. wie in [75], die Korrelationen zwischen den Einspeisezeitreihen
der Windparks bertcksichtigen und, wie in [76], ,k-means®-Algorithmen
verwenden.
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Abbildung 2-13: Windpark-Gruppierung mittels Kreisflichen (links) und wachsenden
Gebietsgrenzen (rechts)

Die erste Methode (,Kreisflachen-Gruppierung®) der vorliegenden Arbeit fugt
schrittweise immer den Windpark zur Gruppierung hinzu, der als nachstes in
gréRer werdende Kreise fallt, deren Mittelpunkte dem Leistungsschwerpunkt
(berechnet nach den Formeln 1-1 und 1-2 inkl. Leistungsgewichtung) aller far
diese Untersuchung verwendeten Windparks entsprechen. Zur flachentreuen
Projektion wurden die Zusammenhange aus Kapitel A1 verwendet und als
Bezugsmeridian derjenige Langengrad gewahlt, der durch den Schwerpunkt
gent.

Die zweite Gruppierungsmethode (,wachsende Gruppierung®) fugt,
beginnend von dem Windpark mit der grof3ten Standardabweichung der auf
Nennleistung normierten Windleistungsinkremente mit dem Wert 0,0916,
immer jeweils denjenigen Windpark hinzu, der dem jeweiligen Leistungs-
schwerpunkt der Gruppierung am nachsten liegt. Im rechten Teil von
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Abbildung 2-13 sind die resultierenden Gruppierungsgrenzen fur jeden
achten Gruppierungsschritt dargestellt.

Fur die Berechnungen wurde in den Referenzmessungen Pyp; (siehe Kapitel
1.1.2.1) ein moglichst langer Zeitraum mit moglichst wenigen Messfehlern in
maglichst vielen Windparks i gesucht. Fur die Windparks sollten zudem die
WEA-Standorte gemal3 Kapitel 1.1.2.3 bekannt und die entsprechende WEA-
Anzahl fur den Zeitraum gultig sein. Es wurden 59 geeignete Windparks mit
zusammenhangenden Messungen (15min-Mittelwerte) tUber ca. 2,5 Jahre
und einem Messfehleranteil von héchstens 0,05 als geeignet identifiziert.
Unter Verwendung der Nennleistungen Phwpi der Windparks wurden die
normierten Windleistungsinkremente APnomiert fUr die nach obigen Methoden
gebildeten Gruppen berechnet,

PWP,l (k) - PWP,l(k _1)

AP(Eruppel(k) P
Pn nWP,1
AP, 'Wp'l(k) Pup1(K) = Rypy (K =2) + Ryp , (K) = Ryp , (k —1)
_2oruppe2 %) P .p ,
AP - (k) _ Pn Wi + Pn wea | = nWpP,1 i nwp,2
normiert T T .
: 58
APGruppeSs (k) Z PWP,i (k) - PWP,i (n - k)
ST =)
P k 58
2R ) 3 P )
i-1

(2-20)

fur den jeweiligen Zeitschritt k. Fir diese Windleistungsinkremente sind, auch
wenn sie nur fur GaulRverteilungen gelten, in Abbildung 2-14 die Standard-
abweichungen in Abhangigkeit von Eigenschaften der Gruppierungen

aufgetragen.
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Nennleistung [MW] Windparkanzahl N in Gruppierung

Abbildung 2-14: Standardabweichung von Windleistungsinkrementen in Abhingigkeit
von Windparkgruppeneigenschaften.

Im Bild links oben ist die Standardabweichung o Uber der Gruppierungs-
flache aufgetragen. Beide Gruppierungsmethoden fihren zu einem ahnlichen
Verlauf von o, auch wenn die Kreisflachen-Gruppierungsmethode eine
weitaus grollere Flache abdeckt. Bei der Darstellung links unten wurde
zusatzlich eine zufallige Gruppierung durchgefuhrt, bei der bei jedem
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Gruppierungsschritt ein noch nicht enthaltener, zuféllig gewahlter Windpark
hinzugeflgt wurde. Es ist an dem ahnlichen Verlauf der Kurven erkennbar,
dass die Bertcksichtigung des Raumes in den beiden Gruppierungs-
methoden aus Abbildung 2-13 zu keinem anderen Ergebnis fuhrt als eine
zufallige Gruppierung. Im Bild rechts oben wird deutlich, dass der Abfall von
o sich fast auf den gesamten Wertebereich der Standarddistanz (nach den
Formeln 1-4 bis 1-7) erstreckt. Dies unterscheidet die Standarddistanz von
den Ubrigen dargestellten Gruppierungseigenschaften (Flache, Nenn-
leistung, Windparkanzahl).

Im Bild rechts unten ist ¢ Uber der Anzahl N der Windparks innerhalb der
Gruppen und zusatzlich der Verlauf der Funktion o(N)=c/+/N mit der
Konstanten ¢=0,07 als hellblaue Kurve dargestellt. Diese Funktion ist auch
als das Wurzel-N-Gesetz bekannt. Da bei unkorrelierten Zufallsgrofen X;
(7=1,2,...,N) mit gleichem Mittelwert und gleicher Varianz o die Varianz ihrer
Summe gleich der Summe ihrer Varianzen ist, ist die Standardabweichung
der Summe nur YN mal so grol} wie die Standardabweichung einer
Zufallsgrol3e:

(2-21)

In Abbildung 2-14 wurde die Funktion mit dem Faktor ¢=0,07 derart skaliert,
dass sie bei hohen Anzahlen N auf den ubrigen Kurven liegt. Dieser Faktor
liegt zudem nahe bei dem Wert 0,0916, mit dem die grine Kurve der
,wachsenden Gruppierung“ beginnt, was die beiden Kurven gut vergleichbar
macht. Die grine Kurve fallt steiler als die hellblaue ab, was an dem
intermittenten Charakter der Windleistungsinkremente liegen kann. Die
Windleistungsinkremente der Windparks sind durch ihre Intermittenz weniger
korreliert, als sie es waren, wenn sie gaul3verteilt waren. Mit zunehmender
Windparkanzahl vergleichméaRigen sich die Intermittenzen; die griine Kurve
nahert sich der hellblauen wieder an.

Auch wenn leichte Unterschiede bestehen, nehmen die Windleistungs-
inkremente in Abbildung 2-14 rechts unten mit gré3er werdender Windpark-
gruppierung geman der Wurzel-N-Statistik ab. Die c/+/N -Funktion mit der zu
kalibrierenden Konstante c ist ein geeignetes Modell fir den Vergleich-
maRigungseffekt der Windenergie (siehe z.B. [72], [77]), sofern die
betrachteten Windleistungsinkremente unkorreliert sind [74]. Dass dies der
Fall ist, zeigen nicht nur die &hnlichen Kurvenverldufe in Abbildung 2-14,
sondern auch die Analysen zu rdumlichen Windleistungskorrelationen in
Kapitel A2.2 des Anhangs.

Der VergleichméaRigungseffekt der 15min-Windleistungsinkremente ruhrt
demzufolge nicht von der raumlichen Verteilung der Windparks, sondern von
deren statistischen Unabhangigkeit her. Dies ist auch nicht weiter
verwunderlich, da wohl kaum davon auszugehen ist, dass ein 15min-
Windleistungsinkrement eines Windparks gleichzeitig in einem anderen
Windpark auftaucht, sofern dieser nicht sehr nahegelegen ist. Ein anderes
Bild wirde sich, so legen es die hierfir héheren Korrelationskoeffizienten in
Kapitel A2.2 nahe, bei grol3eren Mittelungszeitraumen zeichnen. Auch eine
raumliche Autokorrelationsanalyse wie in [78] kdnnte weiteren Aufschluss
Uber den VergleichmalRigungseffekt geben, da hier die zeitversetzte
Fortpflanzung der Windleistungsinkremente eines Windparks in einem
weiteren, entfernt gelegenen Windpark erfasst werden kdnnte. Ungeachtet
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der Tatsache, dass kein raumlicher Einfluss auf die VergleichmaRigung der
15min-Windleistungsinkremente nachgewiesen wurde, sei diese noch einmal
in Abbildung 2-15 anhand der Haufigkeitsverteilungen der relativen Wind-
leistungsinkremente der Windparkgruppen verdeutlicht.
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Abbildung 2-15: Abnahme der relativen Windleistungsinkremente bei groer werdender
Windparkgruppierung

Abschliel3end zur Untersuchung des VergleichméaRigungseffektes werden die
Standardabweichungen der 15min-Windleistungsinkremente von 110
Referenzwindparks denjenigen ihrer Eigenschaften gegenibergestellt, die
Aufschluss uber ihre Gro3e bzw. rdumliche Verteilung geben. In Abbildung
2-16 sind zwar wegen der grol3en Streuungen keine eindeutigen Abhéngig-
keiten der Standardabweichungen von den Windparkeigenschaften, jedoch
Tendenzen zu erkennen. GroRe Windparks mit hoher Nennleistung, hoher
WEA-Anzahl, grofRer Windparkflache und groRRer WEA-Standarddistanz
weisen eher relativ kleine Standardabweichungen auf. Bei kleineren
Windparks ist es eher umgekehrt, nur hier ist die Streuung noch gré3er. Die
Zusammenhange sind fur eine univariate Modellbildung nicht eindeutig
genug. Die Standardabweichungen scheinen von einer Vielzahl von Einfluss-
groRen abzuhdngen. Eine multiple lineare Regressionsanalyse koénnte ein
geeignetes Modell zur Nachbildung der Abhé&ngigkeit der Standard-
abweichung von den unterschiedlichen Windparkeigenschaften liefern.
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2.4 Modellierung der Haufigkeitsverteilung von
Windleistungsinkrementen

In diesem Kapitel wird ein Modell fur intermittente Haufigkeitsverteilungen
beschrieben und an die Haufigkeitsverteilungen der Windleistungsinkremente
der Windparkgruppierungen aus Kapitel 2.3.2 angepasst.

In [79] wurde folgendes Modell m fur intermittente Haufigkeitsverteilungen
hergeleitet:

o1 (a1 _1(In(o) - In(ov) \*
m(AV)_J;dO- o 27rexp( Z(Jj} Jl\/gexpl 2( A ]]

(2-22)

Die Herleitung dieser Wabhrscheinlichkeitsdichtefunktion fand im
Zusammenhang mit raumlichen Windgeschwindigkeitsinkrementen statt,
denn die unabhangige Funktionsvariable Av steht fur die Differenz zwischen
der Windgeschwindigkeit v(x) an einem Ort x und der Windgeschwindigkeit
v(x+d) an einem hiervon um d entfernten Ort:

Av =v(x+d)—-v(x).
(2-23)

Wegen des engen Zusammenhangs von Raum und Zeit bei kinetischen
Phanomenen wie dem Wind konnte das Modell in [61] an Haufigkeits-
verteilungen von Zeitinkrementen der Windgeschwindigkeit Av = v(t +7) —v(t)

angepasst werden. Doch nicht nur der raumzeitliche Zusammenhang,
sondern auch der technische bei der Umwandlung von Windgeschwindigkeit
in elektrische Windleistung ist eng genug, um das Modell, wie in [75], [80],
[81] und [82] gezeigt, an die Haufigkeitsverteilung von Windleistungs-
inkrementen anzupassen. In [80], [81] und [82] wurde mit geringerem Erfolg
zusatzlich die Anpassung des Modells an Haufigkeitsverteilungen von
Prognosefehlern und Prognosefehlerinkrementen unternommen. In [75]
wurde die Anpassungsfahigkeit des Modells an Windleistungsinkremente
durch das Zulassen der Veranderlichkeit des Parameters oo erhéht.

Zur Erlauterung des Modells und seiner Parameter werden seine zwei
Bestandteile zunachst getrennt betrachtet; denn das Modell ist eine Super-
position von Gaul3verteilungen gemal3 einer Lognormalverteilung.

Die Wabhrscheinlichkeitsdichtefunktion GauB(x) der Gauflverteilung genugt
bekanntermalRen dem Zusammenhang

GauB(x) = 12 exp(—%(x;'uj j
O T

mit der unabhéngigen Funktionsvariablen x, der Standardabweichung ¢ und
dem Erwartungswert u der Verteilung. Die oberen beiden Bilder von
Abbildung 2-18 zeigen Gauldverteilungen bei Variation von x4 bzw. o.

(2-24)

66



Die Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion LNV(x) der Lognormalverteilung
genugt dem Zusammenhang

1 C1(In(x) - uY’
Xamexp( 2( o jj x>0

0, X<0

LNV (x) =

(2-25)

Fur Werte von x grof3er Null weist sie deutliche Parallelen zur GauRverteilung
auf. Die unabhéangige Variable x taucht hier zusatzlich im Nenner und in
logarithmierter Form im Exponenten auf. Aus letzterem Tatbestand bezieht
die Funktion ihren Namen. Sie ist die logarithmierte Version der Gaul3-, bzw.
Normalverteilung.

Solche Lognormalverteilungen treten in der Natur auf, wenn die betrachtete
Zufallsvariable x keine Werte unter null annehmen kann. So sind z.B. die
KorpergroRe und das Einkommen, aber insbesondere nach [83] auch die
Standardabweichungen von Windgeschwindigkeitsfluktuationen innerhalb
von 10min lognormalverteilt. Letzteres verdeutlicht Abbildung 2-17 durch
Darstellung des Maximums, des Mittelwerts und des Minimums der relativen
Haufigkeiten von an 50 Messmasten (siehe Kapitel 3.1.2) aufgezeichneten
Standardabweichungen ot (siehe Formel (2-4) in Kapitel 2.1.1) mit T=5min.
Dass die Standardabweichungen lognormalverteilt sind, verdeutlicht die an
die Mittelwerte gefittete Lognormalverteilung.

Die Haufigkeitsverteilungen solcher lognormalverteilten ZufallsgréRen x ist
zum Wert Null hin gestaucht, da Werte kleiner Null nicht angenommen
werden konnen. Aus diesem Grund ist die Verteilung schief und
unsymmetrisch und diesbeziglich unterschiedlich zur GauRverteilung. Die
Haufigkeitsverteilung einer Zufallsvariablen y, die dem Zusammenhang
y=In(x) genigt, ist hingegen gaul3verteilt. Da diese Zufallsvariable y
gaulverteilt ist, kann ihre Wahrscheinlichkeitsdichte durch die zwei
Parameter Mittelwert und Standardabweichung beschrieben werden: genau
dies sind u bzw. ¢. Der Median der lognormalverteilten Zufallsvariablen x liegt
hingegen bei e".

0.2 I I T :
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-"ﬁ —— Klassenmittelwert
2 015+ — - — - Klassenminimum
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Abbildung 2-17: Relative Haufigkeiten von an 50 IWES-Messmasten gemessenen
Standardabweichungen or
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In den unteren beiden Bildern von Abbildung 2-18 werden Lognormal-
verteilungen mit unterschiedlichen Parameterwerten verglichen.

——pu=1,c=14
——u=2,c=14
——upu=3c=14
—+—u=4,c=14
——u=50c=14

——u=3,o0=1

——u=3c=12
——u=3c=14
—+—u=3,c=16
——u=3,c=18

——u=10c=14
——u=2,c=14
——u=3,c=14
——pu=4,c=14
——u=5c=14

——pu=3c= 1
——u=3,c=12
——upu=3c=14
—+—u=3,c=186
——u=3,c=18

Abbildung 2-18: Gauf3- und Lognormalverteilung (LNV) mit unterschiedlichen
Parametern

Beide Parameter u und o der Lognormalverteilung bestimmen sowohl die
Lage der Verteilung auf der x-Achse (wie der Erwartungswert p der
Gaulverteilung), als auch die Steigung der Kurve (wie die
Standardabweichung o der Gaul3verteilung). Bezuglich der Steigung und der
Breite der Kurven ist die Wirkung der beiden Parameter gegenlaufig; ein
wachsendes p bewirkt eine Verringerung, eine wachsendes ¢ eine Erh6hung
der Steigung bzw. der Kurvenbreite.

Im folgenden Abschnitt wird beschrieben wie und weshalb sich das Modell
fur intermittente Haufigkeitsverteilungen aus der Lognormal- und der Gaul3-
verteilung zusammensetzt. Ziel der Modellentwicklung in [79] ist es, eine
Funktion y fur intermittente Haufigkeitsverteilungen zu finden, welche zwar
symmetrisch aber spitzer als Gaul3verteilungen um den Mittelwert O herum
sind und breitere Flugel als diese aufweisen. Der Ansatz ist es nun mehrere
Gaulverteilungen mit dem Mittelwert O und unterschiedlichen Standard-
abweichungen zu ,superpositionieren®, sprich ,aufeinanderzusetzen®. Dies
entspricht einer Summation der Gaul3verteilungen gi(x;) fur jeden Wert j der
unabhangigen Variablen x;.

15 1 L 1(x;-0Y’
yi(Xj):T'kZ:l:gi(Xﬂo-k):?'kZ:;GaUB(Xj!O_k):.' ——€&Xp __( J j
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Abbildung 2-19 rechts verdeutlicht dieses Vorgehen graphisch. Je mehr
Gaulverteilungen superpositioniert werden, desto breiter werden die Fligel

und desto weniger spitz die Mitte der resultierenden Verteilung.
01 T 01

——g = Gaull{oy] || —— i1 =N
—+—ya = g1 + g9 I.ﬂ

——9 = Gauli{os)
g2 L2 )

——y = [ ||{|_’]|: 73 :| iy = I:_'r-'l| + g2 + g3 .I}'

——qy = Gaublay) =g Hge tgatoad/d

Y
[==]
P
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Abbildung 2-19: Superposition von Gaullverteilungen g mit unterschiedlichen
Standardabweichungen o

Der nachste Schritt ist die Suche nach der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion
fur die Standardabweichungen der Gaul3verteilungen. Es bietet sich die
Lognormalverteilung an, da sie zum einen ausschlie3lich positive Werte
annehmen kann. Entscheidender ist jedoch zum anderen die Tatsache, dass
Windgeschwindigkeitsfluktuationen lognormalverteilt sind (siehe Abbildung
2-17). Durch die Superposition von Gaul3verteilungen, deren Standard-
abweichungen lognormalverteilt sind, kann eine Wahrscheinlichkeits-
dichteverteilung gebildet werden, die die Auftretenswahrscheinlichkeit von
Windgeschwindigkeitsfluktuationen stochastisch bericksichtigt. Mit der
Lognormalverteilung als Gewichtsfunktion fir die Gaul3verteilungen ergibt
sich schlieBlich das Modell fiur intermittente Wahrscheinlichkeits-
dichteverteilungen aus [79] fur diskrete unabhangige Variablen x; zu

m,(x;) =Y Ao, -GauB(x;,o,)- LNV (c,)
k=1

oo ()1 1(In(e)~In(o9)’
_kZ;l‘AO-k kaexp[ Z[ij} Ukﬁﬂexpl 2( A j}

(2-27)

Die n Standardabweichungen o der Gaul3verteilungen mit der Schrittweite
Aoy werden als die unabhéangige Variable der Lognormalverteilung gesetzt.
Uber die Standardabweichungen ox wird aufsummiert, bzw. aufintegriert,
wenn der kontinuierliche Zusammenhang gemall Formel 2-14 angesetzt
wird. Das Modell enthéalt zwei Parameter: op und A. Die logarithmierte Form
des ersten, In(oy), entspricht dem Parameter p der Lognormalverteilung aus
Gleichung 2-17. Da der Median von Lognormalverteilungen durch e*
gegeben ist, entspricht oo dem Median der Lognormalverteilung in obiger
Formel. Der zweite Modellparameter A entspricht dem Parameter o der
Lognormalverteilung aus Gleichung 2-17. Er wird im Folgenden in Anlehnung
an [61] als Formparameter des Modells bezeichnet, da er wesentlichen
Einfluss auf dessen Form hat. Abbildung 2-20 zeigt den Einfluss der beiden
Parameter auf die Form der intermittenten Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion.
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Es wurden fir die Darstellung die Zusammenhénge 0;=0,001, Ac=0,001 und
n=10000 angesetzt.

G,)=0.15,2=0.1
6,)=0.15,1=0.2

6,)=0.15,1.=04

In(

In(
—+—In(g,)=0.15,2=0.3

In(

In(

6,)=0.15,1.=05

6,)=0051%=03

In(

In(o,)= 0.1,2=0.3
——Inc)=015,2=03

In(o,)= 0.2,2=0.3
In(

6,)=025,1=03

Abbildung 2-20: Intermittente Wahrscheinlichkeitsdichteverteilung mit unter-
schiedlichen Parametern

Wie in Abbildung 2-20 zu sehen ist, wird die Verteilung mit steigendem Wert
von 0 breiter und mit steigendem Wert von A intermittenter. Geht A gegen
Null, geht die intermittente Verteilung in die GaulRverteilung Uber.

Das Modell fur intermittente Verteilungen wird im néchsten Schritt an die
relativen Haufigkeitsverteilungen h(4P) von Windleistungsinkrementen AP
von 59 Referenzwindparks angepasst. Hierzu wird zunéchst die Matlab-
Funktion ,Isqcurvefit® verwendet, die imstande ist, nichtlineare Ausgleichs-
rechnungen (nonlinear curve-fitting) im Sinne der Methode der kleinsten
Fehlerquadrate durchzufihren und passende Werte fur oo und A zu liefern.
Abbildung 2-21 zeigt das auf diese Weise an die Daten eines Windparks
angepasste Modell m; ruse(4P). Bei Vergleich des linken und rechten Bildes,
die sich, neben der Grol3e der x-Achsenbereiche, in der Skalierungen ihrer y-
Achsen unterscheiden, wird deutlich, dass die Modellanpassung m; grvse (A4P)
fur die haufigen Inkremente um den Wert Null herum gut gelang (linkes Bild),
fur die Fligel jedoch zu flach ausfiel (rechtes Bild).
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Abbildung 2-21: Modellanpassung an die Windleistungsinkremente eines
Referenzwindparks (INr. 34)

Eine Mdglichkeit die Flanken besser zu modellieren ist es, ihnen ein hoheres
Gewicht bei der Modellanpassung zuzuteilen. Anstelle der absoluten Werte
von h(4P) und m(4P) konnen beispielsweise deren Logarithmen heran-
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gezogen werden. Das Fehlermal? bei der Modellanpassung wiirde sich dann
von

S

Z(h(APj )_ m(APj ))2

RMSE = /12

S
(2-28)
ZU

S

(h(in{aP, )~ m(in(ap, )}

S

RMSE In = /22

(2-29)

andern, wobei s die Anzahl der unabhangigen Variablen 4P ist. Die beiden
Fehlermale sind nicht miteinander vergleichbar. Das Fehlermall RMSEIn fallt
durch das Logarithmieren der Haufigkeitsverteilung h und des Modells m in
Formel (2-29) viel héher aus.

Abbildung 2-21 zeigt ebenfalls das mit dem Fehlermald RMSEIn angepasste
Modell mjgmsen(4P). Fir dessen Erstellung wurde der durch die Matlab-
Funktion ,Isqcurvefit® ermittelte und auf das Fehlermall RMSE optimierte
Formparameter A schrittweise um den Wert 0,01 erhoht bzw. verringert und
zwar nur solange bis eine FortfUhrung wieder zu einem hdheren RMSEIn
fuhren wirde. Der ebenfalls durch die Matlab-Funktion ,Isqgcurvefit® ermittelte
und auf das Fehlermal3 RMSE optimierte Modellparameter oo wurde hingegen
unverandert gelassen. Das so auf das Fehlermal3 RMSEIn gefittete Modell
liegt sehr genau auf den Flanken der Messwerte, fallt allerdings um den
Bereich Null etwas zu hoch aus.
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Abbildung 2-22: Abhingigkeit der Modellparameter untereinander sowie zur Standard-
abweichung fiir 59 Referenzwindparks

Der linke Teil von Abbildung 2-22 gibt an, welche Werte oy und A fir die
Anpassung an die Haufigkeitsverteilungen der Windleistungsinkremente der
59 Referenzwindparks aus Kapitel 2.3.2 annehmen und macht deutlich, dass
mit zunehmendem oy im Mittel eine Abnahme von A einhergeht. Der rechte
Teil von Abbildung 2-22 zeigt hingegen, dass es einen deutlichen,
naherungsweise linearen Zusammenhang zwischen den oo und den
Standardabweichungen o(AP) der Windleistungsinkremente der Windparks
gibt. Letztere liegen im Mittel um den Wert 0,02 (d.h. um 2% der Nenn-
leistung des Windparks) héher als erstere. Der Median o, der Lognormal-
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0.06 T

verteilung im Modell wird in der Modellanpassung so gesetzt, dass er
deutliche Parallelen zur Standardabweichung aufweist.

Die Parallelen zwischen oy und o(4P) werden bei der Kreisflachen-
Gruppierung von 59 Windparks gemal Kapitel 2.3.2 noch deutlicher wie der
linke Teil von Abbildung 2-23 zeigt. Je geringere Werte die durch
Modellanpassung gewonnenen op und die o(4P) aufweisen, was die
VergroRerung der Windpark-Gruppierung mit sich bringt, desto mehr néhern
sie sich einem linearen Zusammenhang an, der mittels der Methode der
kleinsten Fehlerquadrate ermittelt wurde und in der Legende angegeben ist.
Die Annaherung an einen linearen Zusammenhang zeigt auch der rechte Teil
der Abbildung, in dem die Differenz o(4P)- op Uber der Windparkanzahl in der
Gruppierung aufgetragen ist. Die Differenz fallt mit zunehmender Anzahl N
an Windparks in der Gruppierung von dem besagten Wert von ca. 0,02 auf
ca. 0,002.
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Abbildung 2-23: Zusammenhang zwischen 6o und o(AP) fiir 59 Windparkgruppierungen

Wird op aus Formel (2-27) durch den ermittelten linearen Zusammenhang
zwischen opund o(4P) ersetzt, ergibt sich fir die Haufigkeitsverteilungen der
Windleistungsinkremente der untersuchten Windparkgruppierungen das
Modell

Z Ao, -exp [_ %[ X ﬂ S S [_ % ( In(c,) — In(0,579£1 .o(AP) + QOOlS)H'

Oy

(Gk NEYS )2 A
(2-30)

Dieses Modell m, weist mit A nur noch einen Modellparameter auf. Der Wert
fir o(4P) ist aus den Messdaten bestimmbar. Wird fur o(4P) der Zusammen-
hang a(AP)z0,0?/\/W (siehe Abbildung 2-14 in Kapitel 2.3.2) eingesetzt,
andert sich das Modell zu:

my(x; )= Zn: Ao, -exp {— ;(X’J J 1 e [— ;(In(ak) — In(0,040§5 N 0’0015)j }

Oy

(Gk\/g)z'ﬂ

(2-31)

Dieses Modell m; kommt ohne die Standardabweichung der Inkremente von
gemessenen Windleistungen aus. Neben dem Formparameter A ist
stattdessen lediglich die Anzahl N der Windparks in der betrachteten
Windparkgruppierung einzusetzen.
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Abbildung 2-24 zeigt das Ergebnis der Anpassung der drei Modelle m;, m;
und mz aus den Formeln (2-27), (2-30) bzw. (2-31) an die Haufigkeits-
verteilungen der 4. und 59. Windparkgruppierung, welche nach der Kreis-
flachen-Gruppierungsmethode aus Kapitel 2.3.2 gebildet wurde. Erstere
Gruppierung enthalt 4 Windparks, letztere 59. Die Anpassung der Modelle
erfolgte sowohl durch Minimierung des Fehlermalies RMSE (Formel (2-28)),
als auch des Fehlermal3es RMSEIn aus Formel (2-29) mit den in diesem
Zusammenhang beschriebenen Methoden.
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Abbildung 2-24: Modellanpassungen an die Windleistungsinkremente von zwei
Windparkgruppierungen

Bei der logarithmischen Darstellung fir die 4. Windparkgruppierung links

oben sticht das Modell msgrmse heraus, welches deutlich breiter als die

tibrigen Modelle ausfallt und zu einer Uberschatzung der extremen
Windleistungsinkremente fuhrt. Das Modell mz gusein Weist hier die schmalste

Verteilung auf. Bei linearer Skalierung der y-Achse (rechts oben) fallt dieses

Modell durch eine deutliche Unterschatzung der Windleistungsinkremente

nahe Null auf. Bei der 59. Windparkgruppierung im Bild links unten sind es

die Modelle mjgrumse und mpgrusen, die zu der schmalsten bzw. breitesten

Verteilung fuhren.

Abbildung 2-25 zeigt die sich ergebenen Fehlermal’e RMSE (linker Teil) und  apalyse der
RMSEIn (rechter Teil) fir alle 59 Windparkgruppierungen. Modellgiten
Die FehlermalRe fallen beim Modell m; fir jede Windparkgruppierung am
niedrigsten aus, da hier zwei Parameter (1 und o) zur Modellanpassung zur

Verfigung standen. Von den Modellen m, und ms;, bei deren Anpassung

lediglich A4 variiert werden konnte, weist m, weitestgehend die niedrigeren
Fehlermal3e auf. Bei zunehmender Anzahl N von Windparks in den
Gruppierungen nahern sich die Fehlermal3e, aufgrund der Zunahme der
Fehlermale von m,, an und es kommt ab N=57 zu kleineren Fehlermalen

von mz im Vergleich zu m,.
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Abbildung 2-25: Vergleich der Anpassungsgiiten
Analyse der  Abbildung 2-26 zeigt die sich aus den Modellanpassungen ergebenden

Modellparameter A

Formparameter A fur alle 59 Windparkgruppierungen. Zusatzlich sind
Regressionspolynome dargestellt, bei deren Bestimmung die Formparameter
A der 1. Windparkgruppierungen, in denen nur ein Windpark enthalten ist,
auBer Acht gelassen wurden. Der linke Teil der Abbildung zeigt die
Formparameter flr die Modellanpassung mit dem Fehlermal3 RMSE, der
rechte fur das FehlermaR? RMSEIn. Es zeigt sich in beiden Fallen eine
Annaherung der Formparameter der Modelle m; und m3; bei zunehmender
Grof3e N der Windparkgruppierung.
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Abbildung 2-26: Formparameter A der Modellanpassung an die Windleistungs-
inkremente von 59 Windparkgruppierungen

Werden die Formparameter A der Formeln (2-27), (2-30) und (2-31) durch die
entsprechenden Regressionsgleichungen aus Abbildung 2-26 ersetzt,
reduziert sich im Fall des Modells m; die Anzahl der Modellparameter auf
eins, namlich auf op. Im Fall der Modelle m, und ms; sind dann keine
Modellparameter mehr vorhanden; sie hangen lediglich von der aus den
Messdaten bestimmbaren  Standardabweichung der Windleistungs-
inkremente o(4P) bzw. von der Anzahl der in der Windparkgruppierung
enthaltenen Windparks ab.

Ein Beispiel fur diese Modellvereinfachung gibt Formel (2-32). Hierfir wurde
A aus dem Modell mz durch die entsprechende Regressionsgerade aus dem
rechten Teil von Abbildung 2-26 ersetzt,
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Dieses Modell bildet, lediglich unter Vorgabe der Windparkanzahl N, pgejspielhafte
naherungsweise die intermittenten Haufigkeitsverteilungen der 15min- Modellbildung durch
Windleistungsinkremente der gemald Kapitel 2.3.2 gebildeten Windpark- Einsetzen der
gruppierungen nach. Es legt dabei mehr Gewicht auf die Nachbildung der 9&wonnenen
Flanken der Haufigkeitsverteilung, weniger auf den mittleren Bereich. Die Z4Sammenhange
Gute des Modells und die Frage, inwieweit es auf andere Windpark-

gruppierungen und andere Zeitintervalle Gbertragbar ist, sind noch weiter zu

untersuchen.
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Grundlage von
wetterdatenbasierten
Windleistungs-
simulationen sind
Wettermodell- oder
Wettermessdaten,
aber auch Modelle fir
Wettereigenschaften

Grundlage sind auch
WEA-
Leistungskennlinien
oder Modell-WEA-
Leistungskennlinien

Teil 3 Die Wetterabhangigkeit der
Windenergieeinspeisung
Der zeitliche Verlauf der Windenergieeinspeisung hangt
bekanntlich vom Wettergeschehen ab. Neben dem
Luftdruck und der Temperatur, die die Luftdichte am Ort
der WEA  Dbeeinflussen, ist allen voran die
Windgeschwindigkeit mal3gebend fur die zu gewinnende
elektrische Leistung (siehe Formel (4-1)). Zur Modellierung der Wetter-
abhangigkeit der Windenergieeinspeisung und fir eine wetterdatenbasierte
Windleistungssimulation sind Wetterdaten somit eine wesentliche Daten-
grundlage. Fur eine grof3flachige Windleistungssimulation und flr eine
Windleistungssimulation an Orten, fur welche keine Wettermessdaten
vorliegen, bieten sich Wettermodelldaten an, da diese flachendeckend sind.
Eine Beschreibung der fir die vorliegende Arbeit verwendeten Wettermodell-
daten ist Kapitel 3.1.1 zu entnehmen. Wettermessdaten hingegen haben den
Vorteil das tatséachliche, gemessene Wettergeschehen abzubilden und sind
deshalb fur spezielle lokale Betrachtungen und Simulationen vorzuziehen.
Die Beschreibung der fiir diese Arbeit verwendeten Windmessdaten erfolgt in
Kapitel 3.1.2.
Bestimmte Charakteristiken des Wettergeschehens lassen sich durch
Modelle nachbilden, welche fir wetterdatenbasierte Windleistungs-
simulationsverfahren von besonderem Interesse sind und in diese
eingebunden werden konnen. Kapitel 3.2 geht auf die fur die vorliegende
Arbeit verwendeten statischen Modelle von Wettercharakteristiken ein.
Die Transformation von Windgeschwindigkeitsdaten in elektrische
Leistungen ist das Herzstick von wetterdatenbasierten Windleistungs-
simulationsverfahren (Komponente in der Mitte rechts im Flussdiagramm der
Einfihrung). Fir die Generierung von Windleistungszeitreihen auf Grundlage
von Windgeschwindigkeitszeitreinen gibt es eine Vielzahl von Verfahren.
Diese sind zumeist auf Ebene von Windenergieanlagen, d.h. sie bilden die
Wind- zu Leistungsumwandlung einzelner WEA nach (z.B. [70], [71], [76],
[84], [85], [86], [87]). Derartige WEA-genauen Windleistungssimulationen
verwenden WEA-Leistungskennlinien, die selbst statische Modelle fiir den
physikalisch-technischen Prozess der Umwandlung der kinetischen Energie
des Windes in die elektrische Energie am Generatorausgang der WEA
darstellen. Kapitel 3.3 geht auf WEA-Leistungskennlinien ein. Falls fir die
Simulation die konkreten WEA-Typen nicht bekannt sind oder die Simulation
fur ein Zukunftsszenario durchgefiihrt werden soll, muss auf reprasentative,
modellhafte WEA-Leistungskennlinien zurlckgegriffen werden. Kapitel 3.4
beschreibt die fur die vorliegende Arbeit verwendeten Modell-WEA-
Leistungskennlinien.
Um die Windenergieeinspeisung eines Windparks zu erhalten missen bei
WEA-genauen Windleistungssimulationsverfahren die Windparkzugehorig-
keit und wenigstens die Anzahl, besser jedoch auch die Positionen der
Anlagen bekannt sein. Ist letzteres der Fall kann unter Verwendung von
Modellen fur die Abschattungseffekte (z.B. nach Kapitel 4.1.1) die
Windenergieeinspeisung des Windparks simuliert werden. Die besten
Modellierungsergebnisse sind erreichbar, wenn gemessene Wind-
geschwindigkeiten an jeder einzelnen WEA vorliegen.
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Fur Anwendungen bei denen die genauen Positionen der Anlagen nicht
bekannt sind oder die Windgeschwindigkeiten aus Wettermodellen stammen
und nicht fur einen Punkt, sondern fur Flachen von mehreren Quadrat-
kilometern gultig sind, oder die Windleistungsmodellierung im Rahmen der
Simulation eines Energieversorgungssystems stattfindet, fur die der hohe
Aufwand einer turbinengenauen Simulation nicht gerechtfertigt ist, ist die
Anzahl der Veroffentlichungen, auf die zurtickgegriffen werden kann, sehr
gering. Vor allem [58] kommt hierbei eine herausragende Bedeutung zu.
Diese Veroffentlichung beschreibt eine Methodik zur Erzeugung von
Leistungskennlinien von WEA-Gruppierungen beliebiger GrofRe. welche in
der vorliegenden Arbeit pauschal als ,Windpark-Leistungskennlinien®
bezeichnet werden. In Kapitel 3.5 werden Windpark-Leistungskennlinien
analysiert, welche auf Wettermodellwindgeschwindigkeiten und an Wind-
parks gemessenen Leistungsdaten basieren. Kapitel 3.6 befasst sich mit der
Modellierung von Windpark-Leistungskennlinien, wobei in Unterkapitel 3.6.2
das Verfahren aus [58] weiterentwickelt wird.

Leistungskennlinien werden in diesem Teil der vorliegenden Arbeit Uber die
~Wetterabhangigkeit der Windenergieeinspeisung“ behandelt, da sie die
Abhéangigkeit der Windenergieeinspeisung von der Windgeschwindigkeit,
also einer bestimmten Auspragung des Wetters angeben. Die Zuordnung
des Themas zu Teil 4, der ,Effizienz der Windenergieeinspeisung®, oder die
Behandlung in einem eigenen Teil wéaren ebenfalls gerechtfertigt.

3.1 Wetterdatencharakteristiken

3.1.1 Wettermodelldaten

Es gibt eine Vielzahl von Wettermodelldaten von verschiedenen Anbietern
mit unterschiedlichen Eigenschaften beziiglich der rdumlichen und zeitlichen
Abdeckung und Auflésung (siehe Tabelle 3-1).

Wettermodellname

Herausgeber

raumliche
Abdeckung

raumliche
Auflésung

zeitliche
Abdeckung

zeitliche
Auflésung

Schichten

COSMO-DE
(ehem. Lokal Madell (LMK])

COSMO-EU

(ehem. Lokal Modell Europa (LME))

Windkarte (Weibull-Parameter)

GKS5
MNCEP

ERA
REMO
Europa-Atlas

DWD

DWD

DWD

GKSS
Earth System

Research Laboratory

ECMWF
MPI
Anemaos

Mitteleuropa

Europa

Deutschland
inkl. offshore
Gebiete
Europa

Welt

Welt
Europa
Europa

0,025° x 0.025°

0,0625° x 0,0625°

1km x 1km

0,166" x 0,166°
1°x1°

2,5%x2,5"
10km x 10km
90km x 90km

ab 2007

ab 2004

ab 1948

ab 1948

ab 1957
ab 1950
ab 1970

1h

1h

1h

6h

6h
1h
3h

35 Schichten

40 Schichten

80m Uber
Grund

10m

?

22 Schichten

4 Schichten
?

Tabelle 3-1: Ubersicht iiber die recherchierten Kennwerte einiger Wettermodelle

Die fur die vorliegende Arbeit verwendeten Wettermodelldaten sind die
Analysedaten aus dem ,COSMO-DE* (ehem. ,Lokal-Modell*) ([27], [88]) und
dem ,COSMO-EU*“ (ehem. ,Lokal-Modell-Europa®) ([89]) des Deutschen
Wetterdienstes (DWD) flur den Zeitraum der vier Jahre 2004 bis 2007. Die
zeitliche Auflosung der beiden Wettermodelle betrdgt eine Stunde. Die
raumliche Auflésung betragt beim COSMO-DE 0,025°x0,025° (~2,8x2,8km?)
und 0,0625°x0,0625° (~7x7km?) beim COSMO-EU. Die durch die
Wettermodelle abgedeckten Gebiete sind demnach in nahezu &quidistante
Gitterflachen unterteilt. Beide Wettermodelle sind mesoskalig. Das COSMO-
DE ist allerdings in das COSMO-EU eingebettet, das wiederum von dem
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makroskaligen

Globalmodell GME angetrieben wird. Fir spezielle

Untersuchungen zu Weibullverteilungen wird auf die Weibullparameter der
Windkarte [90] des Deutschen Wetterdienstes zurtickgegriffen.

Wettermodells, werden,

Fur jede Gitterflache des fur die Windleistungssimulation verwendeten
sofern sie gemald des Simulations-Szenarios

installierte Windleistungen aufweist, zum einen der Luftdruck und die
Temperatur 2m dber Grund, zum anderen die Windrichtungen und Wind-
geschwindigkeiten in unterschiedlichen Hohen Gber Grund aus dem Wetter-
modell extrahiert. Die Wettermodelldaten liegen fir unterschiedliche Hohen-
level vor. Im COSMO-DE gehdéren hierzu u.a. 183,93m, 122,32m, 73,03m,
35,73m und 10m uber dem Grund (Hohenlevel 46 bis 50), im COSMO-EU

Wettermodell

u.a. 34,5m, 69m, 116m und 178,5m. Von diesen unterschiedlichen im
abgebildeten vertikalen Schichten werden diejenigen

ausgewahlt, welche die mittleren Nabenhéhen (gemald Formel (1-28)) der
Windparks der Gitterflache oder die mittlere leistungsgewichtete Nabenhohe
aus allen WEA der Gitterflache umfassen. Abbildung 3-1 verdeutlicht die

Gultigkeit der Wettermodelldaten hinsichtlich des Raumes.

1&
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level 38
e
e Y AN E S —
= -7
(2 ”f/ p:T. g
@ P u
Lo e »
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T
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! ! e
g(ﬁé‘ 7 7,0625
=
o Langengrad TKE:
T: Temperatur [K]
p: Druck [
1,g: Windgeschwindigkeitskomponenten [mis]
Abbildung 3-1: Giltigkeit der Wettermodelldaten hinsichtlich des Raumes am Beispiel
einer COSMO-EU-Gitterfliche
Die Wind-  Wahrend andere, in der vorliegenden Arbeit nicht verwendete Wetter-
geSChW'”dégv'?/?'tZ' modellparameter wie z.B. die turbulenzkinetische Energie (TKE) fir die
fichtungswerte der  Vertikalen Schichtmitten (,Hauptfiéichen) der COSMO-Modelle giiltig sind,
verwendeten delten die Temperatur, der Druck und die Windgeschwindigkeiten und

Wettermodelle sind
Flachenmittelwerte

-richtungen fir die vertikalen Schichtgrenzen (,Nebenflachen®). In horizon-
taler Richtung sind die Temperatur- und Druckdaten fir die Mittelpunkte
(,Massenpunkte®) der Gitterflachen gultig. Die Windgeschwindigkeits- und
Windrichtungsdaten liegen in dem Wettermodell zunéchst als zonale bzw.
meridionale Windkompontenten vor. Aus diesen Windkomponenten u [m/s]
und g [m/s] lassen sich mit den Gleichungen
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v=4u?+q’

(3-1)
und
. 180° q>0
W= -arctan(gjhsl(u,q) mit $(u,v) =4 0° u<0&q<0
d g 360° U>08&(q<0
(3-2)

die Windgeschwindigkeit v [m/s] und die Windrichtung o [°] berechnen. Diese
sind, wie Abbildung 3-1 fur u und g verdeutlicht, nicht fir einen Punkt,
sondern fur die gesamte Gitterflache guiltig.

Die Windgeschwindigkeits- und Windrichtungswerte aus dem Wettermodell
sind demnach Flachenmittelwerte, was von grundlegender Bedeutung fir die
wetterdatenbasierte Windleistungssimulation ist und die Verwendung von
Windpark-Leistungskennlinien notwendig macht (siehe Kapitel 3.5).

In Kapitel A3.1 des Anhangs erfolgt ein Vergleich der Wettermodelle
COSMO-DE und COSMO-EU miteinander. Zudem werden dort die Wind-
geschwindigkeitsdaten des COSMO-DE den Messdaten eines onshore und
offshore Mastes aus Kapitel 3.1.2 gegenubergestellt.

Fur die Zuordnung von Wettermodellwindgeschwindigkeiten zu zu
simulierenden Windparks oder Windenergieanlagen werden in der
vorliegenden Arbeit die Wettermodellwindgeschwindigkeiten derjenigen
Wettermodellgitterflache verwendet, in der der zu simulierende Windpark,
bzw. die WEA liegt. Es ist aber auch die Zuordnung der Windgeschwindig-
keitszeitreinen mehrerer Punkte oder Gitterflachenmittels entfernungs-
abhéngiger Gewichtung gemald Kapitel A3.2 des Anhangs in Erwagung zu
ziehen.
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Die Windmessdaten
umfassen nicht nur
die 5min-Mittelwerte
und Standard-
abweichungen von
Windgeschwindig-
keiten und
-richtungen, sondern
auch von
Leistungsmessdaten

Beschreibung von
speziellen
Messkampagnen

3.1.2 Windmessdaten

Fur die vorliegende Arbeit stehen neben den Wettermodelldaten auch
Windmessdaten zur Verfigung. Diese stammen grof3tenteils aus dem seit
1992 betriebenen IWES-Windmessnetzes [91], welches im Jahr 2010 aus 30
und zwischenzeitlich aus bis zu 220 Uber ganz Deutschland verteilten
Messstationen bestand (siehe Abbildung 3-2). An jeder dieser Messstationen
werden die Windgeschwindigkeit und —richtung in 10m, 30m oder 50m Hohe
und zum Teil auch die Einspeiseleistung einer sich in unmittelbarer Nahe
befindlichen WEA mit einer Abtastrate von 10Hz aufgenommen. Aus den
Messwerten werden 5min-Mittelwerte, die Standardabweichungen und die
Minimal- und Maximalwerte innerhalb der 5 Minuten berechnet und an die
IWES-Datenbank utbermittelt. Aus den 5min-Mittelwerten lassen sich fur
Kapitel 2.2 durch einfache Mittelung 15min-Mittelwerte berechnen.
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Abbildung 3-2: Die 52 Standorte des IWES-Windmessnetzes im Jahr 2007 sowie von
Finol

Auch wenn ihre Starke die rdumliche Abdeckung Deutschlands ist, sind die
Messdaten aus dem IWES-Messnetz als alleinige Wetterdatengrundlage fur
eine grof3flachige Windleistungssimulation nur bedingt geeignet. Sie weisen
einen hohen Anteil an Messfehlern auf und liegen im Gegensatz zu
Wettermodelldaten nicht flachendeckend und speziell nicht fur offshore
Gebiete vor. AulRerdem reichen die Messhohen nur bis maximal 50m uber
Grund, wohingegen die Wettermodelldaten mit ihren Hohenleveln die
Nabenhdhen der WEA voll abdecken.

Zur Untersuchung von Windgeschwindigkeits- oder Leistungsfluktuationen im
Sekunden- oder Millisekundenbereich in Kapitel 2.1.1 sind die Messdaten
des IWES-Messnetzes wegen ihrer zeitlichen Auflésung von 5 Minuten nicht
geeignet. Allerdings wurden fur [63] die mit 10Hz gemessenen Wind-
geschwindigkeits-, Windrichtungs- und Leistungswerte einiger Messstationen
des IWES-Messnetzes festgehalten. Die Messkampagnen wurden am
6.3.2007 um 10 Uhr und am 25.8.2007 um 11 Uhr gestartet und jeweils 24h
durchgefuihrt. Die Messdaten wurden nachtraglich auf Atomzeit
synchronisiert. Insgesamt wurden 12 Messstationen an unterschiedlichen
Standorten in insgesamt 4 Bundeslandern in die Messkampagne einbe-
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zogen. Die angeschlossenen WEA weisen eine Nennleistung zwischen
250kW und 1500kW und eine Nabenhdhe zwischen 28,5m und 68m auf.
Neben diesen Messkampagnen wurden auch beim Orkan ,Kyrill“ in den
Vormittagsstunden des 18.1.2007 die 10Hz-Messwerte an 13 Messstationen
fur einen Zeitraum von bis zu 30min festgehalten. An zwei Stationen wurde
eine Sturmabschaltung aufgezeichnet, bei einer von diesen auch der
Wiedereinschaltvorgang (siehe Abbildung 3-16).

Far die Untersuchung von windparkinternen Abschattungseffekten in Kapitel
4.1 oder von Differenzen von Windgeschwindigkeits- oder Leistungswerten
unterschiedlicher Anlagen innerhalb von Windparks wie in Kapitel 2.1.2 und
Kapitel A2.3 des Anhangs sind die Daten des IWES-Messnetzes wegen
seiner grof3en Streuung Uber Deutschland ebenfalls nicht geeignet. Eine
Ausnahme bildet der Windpark ,Norderland®, dessen 11 WEA des Typ Tacke
TW 500 mit 40m Nabenhdhe und 37m Rotordurchmesser im Zeitraum vom
2.6.2000 bis 7.9.2003 mit Leistungsmessgeraten ausgestattet waren.
Zusatzlich zu den 5min-Mittelwerten der WEA-Leistungen wurden die an den
Top-Anemometern der Anlagen gemessenen 5min-Windgeschwindigkeits-
mittelwerte sowie die 5min-Windgeschwindigkeits- und Windrichtungs-
mittelwerte eines nahe gelegenen 30m-Messmastes aufgezeichnet.
Abbildung 3-3 zeigt die aus den Messmastdaten hervorgehende Windrose.
Die Abstande der WEA des Windparks zueinander, sowie zu umliegenden
WEA anderer Windparks kénnen aus Abbildung 3-4 abgelesen werden. Der
dargestellt Nulldurchgang von Rechts- und Hochwert liegt bei 7,2479°
Ostlicher Lange und 53,636° nordlicher Breite. Die Karte wurde gemali
Kapitel A1.2 des Anhangs erstellt. Die Umrechnung der geographischen
Standortsangaben [°] in Rechts- und Hochwert [m] ist notwendig, um die
WEA-Distanzen bei der Berechnung der Abschattungseffekte ins Verhéaltnis
zu den Rotordurchmessern [m] setzen zu kdnnen.

mittlere Windgeschwindigkeit

180°

Abbildung 3-3: Windrose fiir die Haufigkeit der Windrichtung (rechts) und die mittlere
Windgeschwindigkeit fiir die Windrichtungen (links) am Messmast
beim Windpark Norderland
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Abbildung 3-4: Die Standorte der 11 WEA des Windparks Norderland, sowie
umliegender WEA

Zur Untersuchung der offshore Windverhdltnisse liegen fur diese Arbeit
Windgeschwindigkeits- und Windrichtungsmessdaten der bei den geograph-
ischen Koordinaten 6,587639° oOstlicher Lange und 54,014861° nordlicher
Breite gelegenen offshore Wettermessplattform ,Fino1“ als 10min-Mittelwerte
fur den Zeitraum vom 1.1.2004 bis 19.6.2009 vor. Da fur die Anwendung in
Kapitel 2.2 15min-Mittelwerte erforderlich sind, wird jeder n-te (n eN") 15min-
Mittelwert der Windgeschwindigkeiten v, aus den am Topanemometer in

103m Hohe gemessenen 10min-Mittelwerten v,,.,, wie folgt errechnet:

Omin

\710min,m : g(m) +\710min,m+1 : g(m +1)

\715min,n = 3 ’
(3-3)
mit dem Index
M 3n+ (nmod 2) 1
2
3-9
(meN™), den Gewichten
g(m) =|(2mmod3) -1 +1
(3-5)

und dem Ausdruck ,mod“ aus Gleichung (2-15). Diese Art gewichteter
Mittelung gewabhrleistet, dass die Stundenmittel der 10min-Mittelwerte denen
der 15min-Mittelwerte entsprechen.

82



3.2 Modellierung von Wettercharakteristiken

3.2.1 Logarithmisches Windprofil

In der bodennahen Luftschicht (Prandtl-Schicht) mit neutraler Schichtung
gelten z.B. nach [92] fur die Windgeschwindigkeiten v; und v; in den H6hen
h;, bwz. h; die Beziehungen

U h
v, =—In| =+
Kk \z,
und
u®, (h
v, =—In| =2
K |z,

(3-6)
mit der Schubspannungsgeschwindigkeit U", der von Karman Konstante x
und der Rauhigkeitslange zy. Diese Gesetzmaligkeit wird als logarithmisches
Windprofil bezeichnet. Modelle zur Erweiterung des logarithmischen
Windprofils auf Schichten oberhalb der Prandtl-Schicht unter Verwendung
der Monin-Obukhov-Lénge sind in [92] gegeben. Werden die beiden
Beziehungen aus Gleichung (3-6) nach x oder U” aufgeldst und gleichgesetzt
ergibt sich der Zusammenhang

)
In| =
Z, —v _In(ha)_ln(zo)

V,=V, - _ .
3=V - h, 1 In(h,) —In(z,)
ZO
(3-7)
Aufgeldst nach In(zp) ergibt sich:
In(z,) = v In(h,) - v, In(h,)
Vy—V,;

(3-8)

Wenn die Windgeschwindigkeiten Uber ein und denselben Bodenpunkt
betrachtet werden, kdnnen die Rauhigkeitslangen z, gleichgesetzt werden.
Eine Windgeschwindigkeit v, ergibt sich dann als Funktion a(h,) der Hohe h,
zu:

|n(h2)—("3 In(h,)-v, In(hs)j » » » »
v, =a(h,)=v, - Vs Vv, _Ys n(h,) — v, In(h,) —v, n( 1)+V1 n(h;)

In(h,) - [ In(h,)-v, In(hs)J In(hy) - In(h,)

Vs =V,

(3-9)

Die Windgeschwindigkeit v, kann also bei bekannten H6hen und bekanntem
v; entweder aus zusatzlich gegebenem z, oder zuséatzlich gegebenem v;
berechnet werden. Letztere Variante, die HoOheninterpolation, wird in
Windleistungssimulationsverfahren angewendet, wenn die Wettermodell-
windgeschwindigkeiten in mehreren Hohenleveln vorliegen.

Die Hoheninterpolation von in den Ho6hen h; und hs gegebenen
Windrichtungen @, und @; auf eine dazwischen liegende Ho6he h, kann auch
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Die
Windgeschwindig-
keitsextrapolation
unter Verwendung
einer Rauhigkeits-
lange ist in Hohen
ab 100m ungenau

gemald Gleichung (3-9) erfolgen, wobei @ und @; zunachst gemal den
Gleichungen (2-13) in @ ey UNd @3 ey UMgerechnet werden missen und sich
die gesuchte Windrichtung @, aus dem Modulo (siehe Gleichung (2-15)) des
interpolierten Wertes mit dem Divisor von 360° ergibt.

Abbildung 3-5 verdeutlicht anhand von Windgeschwindigkeitsdaten aus dem
Wettermodell zum einen die HOheninterpolation zwischen den H6henleveln
von 68,8m wund 116,2m des COSMO-EU bei unterschiedlichen
Windgeschwindigkeiten v;, wenn die Windgeschwindigkeit v; ca. 7,1m/s
betragt, zum anderen die Hohenextrapolation einer in h;=10m gemessenen
Windgeschwindigkeit v; von 5m/s bei unterschiedlichen Rauhigkeitslangen.

'E' 120 - v5=7.5434m/s

; 100 - v5=8.1718m/s

5 v,=8.9337m/s

= 80

O || ----- z,=0,0001 {offshore)

8 60 e 2,=0.1 {Kulturlandschatt)

ﬁ a0l z,=0.8 (Wald)

< ! ! :

g 20 ______ r=T===" E' """" rTT==== r=T===== E",r";ﬂ"r """ rTTss=" r====== rTT==== rTT=== =
0 | i | | i | | | | |

0 1 2 3 4 5 6 T 8 9 10 11
Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-5: Logarithmische Hoheninter- und Hodhenextrapolation der
Windgeschwindigkeit

Wenn z.B. auf hoher See die Windgeschwindigkeit von 5m/s in 10m Hoéhe
gemessen wird, betragt sie laut logarithmischen Windprofil auf 100m Hoéhe
etwa 6m/s. Wirde sie in einem Wald gemessen werden, lieRe sich auf eine
Windgeschwindigkeit von ca. 9,5m/s in 100m HOhe schlieBen. Die
Extrapolation von Windgeschwindigkeiten unter Verwendung einer
Rauhigkeitslange kann nur eine grobe Abschatzung liefern, zumal das
logarithmische Windprofil héchstens nur in der bodennahen Luftschicht giltig
ist. Die Wettermodelldaten bieten den Vorteil, dass sie groRe Nabenhdhen
umfassen. Betragt die Windgeschwindigkeit v; des Hohenlevels von 68,8m
7,1m/s und die Windgeschwindigkeit v3 des Hohenlevels von 116,2m 8,9m/s,
dann betragt die logarithmisch interpolierte Windgeschwindigkeit in 100m
Hohe 8,4m/s. Dieser Wert liegt nur etwas hoher als der Wert 8,28m/s, der
sich durch lineare Interpolation ergeben wirde. Das zeigt, dass der
logarithmische Zusammenhang in grof3en H6hen nicht mehr starkausgepragt
ist. Abbildung 3-5 zeigt desweiteren, dass die Hohenextrapolation der
Windgeschwindigkeit in groBe Hohen stark von der verwendeten
Rauhigkeitslange zo abhangt. Sie liegt fur die betrachteten Wettermodell-
windgeschwindigkeiten aber in einem realistischen Bereich, da es sich bei
der betrachteten Wettermodellgitterflache um eine Kulturlandschaft handelt.

Die logarithmische Hoheninterpolation der Windgeschwindigkeiten erfolgt bei
wetterdatenbasierten ~ Windleistungssimulationen, je  nachdem, ob
Windleistungszeitreinen fur die einzelnen WEA oder flur ganze Windparks
erzeugt werden sollen, auf die WEA-Nabenhthen oder mittlere leistungs-
gewichtete Nabenhohe der Windparks (siehe hierzu Kapitel 1.1.2.4). Hierbei
werden jeweils jene Hohenlevel aus dem Wettermodell verwendet, die die
WEA-Nabenh6hen oder die mittlere leistungsgewichtete Windparknaben-
héhe umfassen. Fiur die Modellierung von Windgeschwindigkeitsfluktuationen
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in Kapitel 2.2 werden die an den IWES-Messmasten und an der Messstation
Finol in den jeweiligen H6hen hyy gemessenen Windgeschwindigkeiten vy
unter Verwendung der Rauhigkeitslange zouum des jeweiligen Standorts
zunéchst in die geostrophische Hohe von 1000m extrapoliert. Unter der
Annahme, dass der geostrophische Ho6henwind am nachstgelegenen
Windpark mit der Rauhigkeitslange zowp nahezu gleich ist, wird dann die
Windgeschwindigkeit vywp in der mittleren leistungsgewichteten Nabenhdhe
hwe wie folgt berechnet.

1000m 1000m 1000m Ny
In In In In
ZO,MM _ ZO,WP _ ZO,WP ZO,MM

Vum ——~ = Vagoom =Vwp 7~ = Vwp = Vum -
In[hMM J In e In{ Nye Jln[looom]
Zo.mm Zowp Zowp Zy mm
(3-10)

3.2.2 Turbulenzintensitat

Die Turbulenzintensitat Tl ist ein MalRl fur die Variabilitit von
Windgeschwindigkeiten innerhalb eines Zeitintervalls T. Sie ist definiert als
das Verhaltnis der Standardabweichung ot (siehe Gleichung (2-1) in Kapitel
2.1.1) zum Mittelwert v, , welche sich beide aus allen Windgeschwindigkeiten
v; des Zeitintervalls berechnen:

Tl =

(3-11)

Abbildung 3-6 zeigt das Minimum und Maximum, 10- und 90-Perzentilwerte
sowie die Anzahl der an einem IWES-Messmast gemessenen 5min-
Turbulenzintensitatswerte (T=5min) innerhalb der jeweiligen
Windgeschwindigkeitsklasse der Breite von 1m/s. Zusatzlich ist als blaue
Linie die Mittelwerte der fir eine Stunde gemittelten Turbulenzintensitaten
pro Windgeschwindigkeitsklasse dargestellt. Diese wurden mit dem
Zusammenhang

12 1 , 12 l - - )
= G \/;]-ngmin,i +iz=l:12(v5min,i _V60min)
60min =

V60min V60min
(3-12)

berechnet (vergleiche Formel 2-6 in Kapitel 2.1.1). Die Darstellungsform
wurde aus [93] Ubernommen.

Der Mittelwert der Turbulenzintensitat in Messmasthohe fallt mit zu-
nehmender Windgeschwindigkeit bis etwa 6 m/s ab und halt danach ein
relativ konstantes Niveau von ca. 0,13. Dieser Zusammenhang gilt fur die
Turbulenzintensitaten der 5min- und der 60min-Messwerte. Auch fur weitere
Messmasten gilt eine &hnliche Charakteristik wie Abbildung 3-7 anhand der
5min-Messdaten von 50 IWES-Messmasten zeigt.
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Abbildung 3-6: Turbulenzintensitit in Abhingigkeit der Windgeschwindigkeits-
mittelwerte, gemessen am IWES-Messmast Nr. 13302

Auch hier ist ersichtlich, dass die Turbulenzintensitaten bis etwa 5m/s
abfallen und mit héheren Windgeschwindigkeiten ein relativ konstantes
Niveau einnehmen. Die Turbulenzintensitaten liegen fur die 50 Messmasten
bei Windgeschwindigkeiten tber 5m/s in einem Wertebereich von etwa 0,1
bis 0,2. Das relativ konstante Niveau bedeutet, dass die Standard-
abweichung or etwa linear mit zunehmenden v; zunimmt, also mit hoheren

Windgeschwindigkeitsmittelwerten hdhere Fluktuationen einhergehen, was
auch aus Abbildung 2-1 in Kapitel 2.1.1 geschlussfolgert wurde. Dieses
Verhalten wird ebenfalls in Kapitel A2.3 des Anhangs nachgewiesen, auch
wenn bei den dort durchgefuhrten Analysen die raumlichen und nicht die
zeitlichen Windgeschwindigkeitsfluktuationen im Vordergrund stehen.

i |
2 3 4 5 6 7T 8 9 10 1 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 XM

Vo (Obergrenzen von Klassen der Breite 0,5m/s)

Abbildung 3-7: Turbulenzintensitit in Abhingigkeit der 5min-Windgeschwindigkeits-
mittelwerte an 50 IWES-Messmasten

Abbildung 3-8 zeigt die nahezu lineare Abhangigkeit der or-Werte der 50
Messmasten von den Windgeschwindigkeitsmittelwerten V; .
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Abbildung 3-8: Standardabweichung o1 in Abhingigkeit der Windgeschwindigkeits-
mittelwerte an 50 IWES-Messmasten

Lediglich bei niedrigen Windgeschwindigkeiten unter 2m/s und bei hohen
Windgeschwindigkeiten dber 15m/s weichen die Messwerte einiger
Messmasten deutlich von einem linearen Zusammenhang ab. Die
Abweichungen im hohen Windgeschwindigkeitsbereich kdénnen in der hier
geringen Anzahl an Messwerten begrundet liegen. Die Abweichungen im
unteren Windgeschwindigkeitsbereich deuten darauf hin, dass die
Fluktuationen bei niedrigen Windgeschwindigkeiten in Relation zu diesen
stark ausgepragt sind. Die ebenfalls in der Abbildung dargestellte lineare
Regression bildet hier die Zusammenhange nicht korrekt ab. Fur eine
Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien wie in Kapitel 3.6.2 ist dies
jedoch unproblematisch, da dieser Windgeschwindigkeitsbereich sich
unterhalb der Einschaltwindgeschwindigkeiten von WEA befindet.

Die Regressionsgerade wurde derart bestimmt, dass die Summe ihrer pje
quadrierten Abweichungen zu den Messdaten aller 50 Messmasten minimal Regressionsgerade

ist. Sie ergibt sich zu oy 0 (V;)=01216-v, +0,1884m/s, wenn alle ausdenMessdaten
: o . ' T . unterscheidet sich
Windgeschwindigkeitsbereiche bertcksichtigt werden, und, wenn die geytlich von der

Windgeschwindigkeiten kleiner 2m/s auller Acht gelassen werden, zu IEC-Norm
O7 reg2 (Vr) =0,1246 -V, +0,1385m/s . Im Vergleich hierzu wird in der IEC-Norm

61400-1 [94] die Berechnungsvorschrift o7 (v, ) =Tl -(0,75-thEA +5,6m/s)

mit den Werten Tlesa=0,16, Tles=0,14 und Tl c=0,12 flr unterschiedliche
Turbulenzintensitatsklassen A, B und C vorgegeben. Die Steigung der
Geraden aus der IEC-Norm liegen mit 0,09, 0,105 und 0,12 je nach TI-Klasse
etwas unterhalb, die Ordinatenabschnitte mit 0,672m/s, 0,784m/s und
0,8960m/s je nach TI-Klasse deutlich oberhalb der entsprechenden Werte
aus der oben betrachteten linearen Regression.

Werden die Regressionsgeraden durch die Windgeschwindigkeitsmittelwerte
dividiert, ergibt sich ein Modell fur die Turbulenzintensitat. Dieses lautet z.B.
far GT,regZ(VT)

Tl (V;) =0,1246+0,1385/ v,
(3-13)
und fur die TI-Klassen B aus der IEC-Norm
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Weitere Vorschriften
zur Berechnung der
Turbulenzintensitat

Tl 5 (V) = 0,784+ 0,105/, .
(3-14)

Es gibt weitere Moglichkeiten die Turbulenzintensitat zu bestimmen. Wenn
die ortliche Rauhigkeitslange zo bekannt ist, kann die Turbulenzintensitat

Tl, gemaR [6] durch den Zusammenhang

TI _o; 24k . - /500m

v In(hy /z,)

(3-15)

abgeschatzt werden, welcher auch in [95] verwendet wurde. Ein &hnlicher
Zusammenhang ist in [83] gegeben. Bei « in Formel (3-15) handelt es sich
um die von Karman Konstante, etwa mit dem Wert 0,41, bei hyj um die Hohe,
fur die die Turbulenzintensitat bestimmt werden soll. Eine weitere Méglichkeit
die Turbulenzintensitat abzuschatzen ist gegeben, wenn die turbulente
kinetische Energie (TKE) bekannt ist, welche in einigen Wettermodellen
ausgegeben wird. Die Turbulenzintensitat Tle lasst sich dann nach [96]
gemaln

gTKE

3
TITKE - _

VNWM
(3-16)

berechnen, wobei Vywu z.B. flr einen Stundenmittelwert der

Windgeschwindigkeit aus einem numerischen Wettermodell steht.
Nach [97] lasst sich die Turbulenzintensitat in einer Héhe h auch mit der
ortlichen Rauhigkeitslange zo gemaf

1

1)

Tl ~

(3-17)
abschatzen.

3.2.3 Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion

Die Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion f, ist die bekannteste
Modellfunktion im Bereich Windenergie. Mit ihr lassen sich nach [98] die
Haufigkeitsverteilungen h(v) von Windgeschwindigkeiten v in Mitteleuropa gut
approximieren. Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen sind zwei-
parametrig und gehoéren zur Gruppe der Gamma-Wahrscheinlichkeitsdichte-
funktionen. Ihr formeller Zusammenhang lautet
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fl, (V)= %(%)kl : e_(’VJ

mit k als dem Formparameter und A als dem Skalierungsparameter. Die
Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion kann zwei spezielle Formen
annehmen. FUr einen Formparameter k=1 ergibt sich der Fall einer
Exponentialfunktion. Fur k=2 hat die Funktion die Form einer Rayleigh-
Funktion, die oftmals ausreichend fur die Approximation gemessener
Windgeschwindigkeiten ist. Der Formfaktor k ist ein inverses Mal3 fur die
Variabilitdt der Windgeschwindigkeit. Je kleiner ein approximiertes k, desto
variabler ist der Wind bzw. desto gréf3er ist die Turbulenzintensitat Tl (siehe
[98]). Je groler k ist, desto konstanter ist der Wind bzw. desto geringer ist die
Turbulenzintensitat. Der Skalierungsparameter A ist proportional zur mittleren
Windgeschwindigkeit und besitzt bei der Anpassung an die Haufigkeits-
verteilung von Windgeschwindigkeiten die MalReinheit m/s. Abbildung 3-9
verdeutlicht die Abhangigkeit des Verlaufs von Weibull-Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktionen von unterschiedlichen Werten fur A und k.

(3-18)
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Abbildung 3-9: Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen mit unterschiedlichen
Werten fiir A und k

Die Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen unterscheiden sich in
Abhangigkeit der verwendeten Parameter A und k hinsichtlich ihrer
Steigungen und Schwerpunkte. Allen gezeigten Funktionen ist jedoch
gemein, dass sie im Koordinatenursprung beginnen, nach einem relativ
kurzen Windgeschwindigkeitsintervall ihr Maximum erreichen und sich nach
einem langeren Windgeschwindigkeitsintervall, spatestens jedoch bei 30m/s,
wieder dem Wert 0 angenahert haben. Fur die Weibull-Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktionen im rechten Bild wurden die in Deutschland auftretenden
Minimalwerte (blaue Kurve), Mittelwerte (rote Kurve) und Maximalwerte
(grine Kurve) von A und k aus [90] zugrunde gelegt.

Abbildung 3-10 verdeutlicht fir zwei unterschiedliche Standorte inwieweit die
Haufigkeitsverteilungen gemessener Windgeschwindigkeiten durch Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen  approximiert werden. Um einen
Vergleich mit den entsprechenden Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichte-
funktionen aus der Windkarte [90] zu ermoéglichen, wurden die
Windgeschwindigkeitsmesswerte unter Verwendung von Rauhigkeitslangen
Zo gemald Formel (3-7) auf 80m HOhe inter- bzw. extrapoliert. Wahrend die
am offshore Messmast Finol (siehe Kapitel 3.1.2) gemessene
Haufigkeitsverteilung im linken Bild gut durch eine Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion nachgebildet werden kann, weist die
Haufigkeitsverteilung der am Gondelanemometer einer WEA des Windparks
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Norderland (siehe ebenfalls Kapitel 3.1.2) gemessenen
Windgeschwindigkeiten deutliche Abweichungen von ihrer approximierten
Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion auf und ist diesbezlglich typisch
fur alle 11 WEA des Windparks.
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Abbildung 3-10: Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen zweier unterschiedlicher
Standorte

Weibull- - Die Windgeschwindigkeitsklassen von 0 bis 0,5m/s und von 3,5 bis 5m/s
Dichtefunktionen \yeisen bei der Norderland-WEA im Vergleich zur Weibull-Wahrscheinlich-
H;ﬁfi;ek”eg'; keitsdichtefunktion erhohte Haufigkeiten auf, die Klassen von 0,5 bis 3m/s
verteilungen von hingegen niedrigere. Die besondere Form der Haufigkeitsverteilung der
Windgeschwindig- Norderland-WEA kann zum einen in den Ortlichen Bedingungen des
keiten nichtimmer \Windparks begriindet liegen. So sind beispielsweise die WEA des Windparks
von einer Vielzahl von nahe gelegenen WEA umgeben (siehe Abbildung
3-4), die abhangig von der jeweils gulltigen Windrichtung und
Windgeschwindigkeit unterschiedlich starke Abschattungseffekte bewirken.
Auch die Kustenndhe kann einen Einfluss auf die Haufigkeitsverteilung
haben, da hier Seewinde auftreten, die im Tagesrhythmus zu einer
deutlichen Erhohung der Windgeschwindigkeiten in den Stunden vor
Sonnenuntergang fuhren. Zum anderen kann die Form der
Haufigkeitsverteilung auf fehlerhafte Messwerte zuriickzufiihren sein. So
kann insbesondere die erhthte Haufigkeit der Windgeschwindigkeitsklasse
von 0 bis 0,5m/s in Messausfallen begriindet liegen.
Im Vergleich zu den Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen aus der
Windkarte [90] weisen die beiden an die Messungen approximierten
Wabhrscheinlichkeitsdichtefunktionen eine hohere Haufigkeit von niedrigen
(etwa unter 9m/s) und eine niedrigere Haufigkeit von hdoheren
Windgeschwindigkeiten (etwa dber 9m/s) auf, was zum einen in
durchschnittlich niedrigeren Windgeschwindigkeiten im Messzeitraum
gegenuber dem Zeitraum zur Erstellung der Weibull-Parameter der
Windkarte und zum anderen in der Nichtbertcksichtigung von ortlichen
Abschattungseffekten bei der Erstellung der Windkarte begriindet liegen
kann.
Zusammen mit Leistungskennlinien kénnen Weibull-Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktionen zur Abschatzung von Energieertragen herangezogen
werden, wie es in Kapitel 3.4 erfolgt und in Kapitel A3.3 des Anhangs
beschrieben ist. In Kapitel 3.6.2 werden Weibull-Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktionen zur Modellierung von Windpark-Leistungskennlinien
verwendet.
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3.3 WEA-Leistungskennlinien

Leistungskennlinien sind das zentrale Element bei der wetterdatenbasierten
Simulation von Zeitreihen der Windenergieeinspeisung. Sie geben den
Zusammenhang zwischen der dargebotenen Windgeschwindigkeit und der
erzeugten Leistung  an. Ublicherweise ~ werden  der  Begriff
.Leistungskennlinie® und der synonyme Begriff ,Leistungskurve® (engl.:
power curve) im Zusammenhang mit einer Einzelanlage, d.h. mit einer
einzelnen WEA verwendet. In diesem Fall gibt die Leistungskennlinie den
Zusammenhang zwischen der an einem Punkt gemessenen
Windgeschwindigkeit und der von der WEA eingespeisten Leistung an. Eine
Leistungskennlinie ist somit ein Charakteristikum der zugehdrigen WEA. Die
Leistungskennlinien von einzelnen WEA werden in der vorliegenden Arbeit
als ,WEA-Leistungskennlinien® bezeichnet um sie von Leistungskennlinien zu
unterscheiden, die fur Gruppierungen mehrerer WEA gelten und im
Folgenden ,Windpark-Leistungskennlinien“ genannt werden. Abbildung 3-11
zeigt eine typische gemessene WEA-Leistungskennlinie (blau) und die
zugehdorigen Windleistungsinkremente (griin), aus denen ersichtlich ist, dass
die hoéchsten Windleistungsinkremente der Leistungskennlinie in dem
Windgeschwindigkeitsbereich um 10m/s auftreten.

—— Leistung !
1000 -| —— Leistungsinkrement |

] I T S WSS N 1

Leistung [kVV]

i ]
0 5 10 15 20 25
Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-11: Leistungskennlinie einer WEA (blau), sowie die zugehorigen
Leistungsinkremente (griin)

Mathematisch gesehen sind Leistungskennlinien statische Modelle, die
unabhangig von der Zeit oder vorangegangenen Zustanden sind. Sie ordnen
sie jeder Windgeschwindigkeit v k. genau einen Leistungswert P k. zu und
nicht, was den natirlichen Gegebenheiten entsprechen wirde, eine
Streuung (siehe Abbildung 3-13). FiUr die Bestimmung einer Leistungs-
kennlinie, wie z.B. fur die hierbei vorzunehmende Positionierung des
Windmessmastes zur WEA, wurde die IEC 61400-12-1 Richtlinie [64]
entwickelt. Die IEC-Norm beschreibt eine einheitliche Vorgehensweise fur
die Messung und Auswertung des Leistungsverhaltens von WEA. Das
Verfahren kann genutzt werden um grundsatzliche Vergleiche zwischen
verschiedenen Anlagenmodellen oder unterschiedlichen Anlagenein-
stellungen anzustellen [64]. Viele WEA-Typen treten in unterschiedlichen
Bauweisen auf, d.h. ein und derselbe Typ kann mit unterschiedlichen
Nennleistungen, Nabenhdéhen und Rotordurchmessern realisiert sein. Fur
nahezu alle in Deutschland auftretenden Kombinationen dieser Anlagen-
daten stehen fir die vorliegende Arbeit Leistungskennlinien zur Verfigung.
Allen der in Kapitel 1.1.1.1 beschriebenen WEA der WEA-Stammdaten kann
mindestens eine Leistungskennlinie zugeordnet werden.
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Die WEA-Leistungskennlinien wurden entweder von den WEA-Herstellern
geliefert oder durch Messungen der unabhangigen Windenergieinstitute
DEWI, Wind-consult bzw. der WINDTEST Kaiser-Wilhelm-Koog GmbH
gemal der IEC-Norm erhoben und zertifiziert. WEA-Leistungskennlinien,
welche von den WEA-Herstellern ausgegeben werden, sind in der Regel
nicht gemall der IEC-Norm gemessen, sondern das Ergebnis interner
Berechnungen, Messungen und Abwagungen der Hersteller. So kann die
Vero6ffentlichung einer Leistungskennlinie durch den Hersteller durchaus zu
Werbezwecken dienen und eine hohe Leistungsausbeute der Anlage pro
Windgeschwindigkeit versprochen werden. Als Garantie sollte eine solche
Leistungskennlinie nicht verstanden werden, da die Bedingungen des
konkreten WEA-Standortes die Leistungskennlinie in ihrer Form beein-
flussen. Nach [99] sollte sich eine Garantie auf die zu erzielende jahrliche
Energie unter Berticksichtigung der geographischen Bedingungen und der
Haufigkeitsverteilung der Windgeschwindigkeiten beziehen. Hinsichtlich
wetterdatenbasierter Windleistungssimulationsverfahren ist bei Verwendung
von WEA-Leistungskennlinien der Hersteller eher von einer Uberschatzung
der eingespeisten Leistung bei Windgeschwindigkeiten unter 13m/s und
einer Unterschatzung Uber bei Windgeschwindigkeiten 0Uber 13m/s
auszugehen (siehe Abbildung 3-12). Zu der Abbildung ist anzumerken, dass
etwa zur Halfte WEA mit Nennleistungen unter 500kW und z.T. auch
stallgeregelte WEA eingeflossen sind. Wegen der Unwagbarkeiten, die mit
Hersteller-Leistungskennlinien verbunden sind, werden die nach der IEC-
Norm gemessenen bei der Windleistungssimulation bevorzugt.

0.15 ,

Leistungsdifferenz (normiert)

0.2 '
0

5 1|n 15 20 25
Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-12: Mittelwerte der Differenzen der normierten Leitungswerte von 31
Leistungskennlinien nach Herstellerangabe zu IEC-Normmessungen

Sowohl die Windgeschwindigkeiten als auch die Leistungswerte beruhen fur
eine WEA-Leistungskennlinie nach IEC-Norm auf 10min-Mittelwerten. Die
Anwendung von WEA-Leistungskennlinien auf 15min- oder 1h-
Windgeschwindigkeitsmittelwerte zu deren Transformation in elektrische
Leistung im Zuge einer wetterdatenbasierten Windleistungssimulation ist
jedoch unproblematisch. Die Form von WEA-Leistungskennlinien, die auf
Grundlage von gemessenen 10min-, 15min- oder 1lh-Mittelwerten erstellt
werden, ist nahezu identisch wie Abbildung 3-13 verdeutlicht. Zur Erstellung
der Abbildung wurde auf die Messdaten einer WEA des IWES-Messnetzes
(siehe Kapitel 3.1.2) zurickgegriffen und, wie auch fur Abbildung 3-14, das
sogenannte BIN-Verfahren aus Kapitel A3.4.1 verwendet.

92



. hac) £ Too,s ;
st ba,

o :
LI AT R R IR
B

FESNE Sl
o IR A TN

i
k3

+
03

.

. ?«
s

+ 10min-Mittelwerte
1h-Mittetwerte

- n I IS o)

=} =] =1 =] =}

= = S S S
| | | | |

gemessene Leistung [kWW]

g e

——Leistungskennlinie aus 10min-Mittelwerten
1 —t+—Leistungskennlinie aus 1h-Mittelwerten ~
Leistungskennlinie eines Messinstituts

0 i I T T

T I [

gemessene Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-13: Vergleich der auf Grundlage von Messdaten mit unterschiedlichen
zeitlichen Aufl6sungen erstellten Leistungskennlinien einer WEA
(Nr. 101)

Die Windgeschwindigkeiten aus Abbildung 3-13 wurden an Messmasten
aufgezeichnet. Sie geben demzufolge die Windgeschwindigkeiten an einem
raumlichen Punkt wieder. Fur die groR3flachige Windleistungssimulation
werden hingegen Wettermodellwindgeschwindigkeiten verwendet, die
raumliche Mittelwerte von Gitterflachen darstellen (siehe Kapitel 3.1.1).
Welchen Einfluss die Verwendung von Wettermodellwindgeschwindigkeiten
auf die Form der WEA-Leistungskennlinie hat, wird in Abbildung 3-14
deutlich.
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Abbildung 3-14: Vergleich der mit unterschiedlichen Windgeschwindigkeitsdaten
erstellten Leistungskennlinien einer WEA (Nr. 71)

Die Leistungskennlinie auf Grundlage der Wettermodell-
windgeschwindigkeiten (rote Linie) ist wegen der geringen Korrelation
(r=0,2641) zwischen den an einem IWES-Messmast gemessenen
Windgeschwindigkeiten und den Windgeschwindigkeiten aus dem
Wettermodell (siehe Kapitel 3.1.1) nicht mehr als eine solche erkennbar. So
werden z.B. niedrigen Wettermodellwindgeschwindigkeiten unter 1m/s
Leistungswerte im Bereich der Nennleistung (150kW) und hohen
Wettermodellwindgeschwindigkeiten (beispielsweise bei 12m/s) kleine
Leistungswerte (etwa OkW) zugeordnet. Wegen der hohen Unabhangigkeit
der Wettermodellwindgeschwindigkeiten von den gemessenen
Windgeschwindigkeiten, welche auch typisch fir andere Messmasten ist, ist
der Einfluss der unterschiedlichen raumlichen Giltigkeit der Wind-
geschwindigkeiten aus dem Wettermodell (Flachenmittelwerte) und der
Messung (Punktwerte) auf die Form der Leistungskennlinie nicht gesondert
erkennbar. Der Verlauf der roten Linie veranschaulicht hochstens in
besonders deutlicher Form die Zusammenhange, die im Zuge der
Betrachtungen zu Windpark-Leistungskennlinien in den Kapiteln 3.5 und
3.6.1 untersucht werden.
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3.3.1 Erweiterung von gemessenen WEA-Leistungskennlinien

Gemessene WEA-Leistungskennlinien missen nach IEC-Norm [64] lediglich
bis zum 1,5-fachen der Windgeschwindigkeit reichen, bei der 85% der
Nennleistung erzielt werden. Bei der wetterdatenbasierten Windleistungs-
simulation kénnen jedoch héhere Windgeschwindigkeiten auftreten, denen
elektrische Leistungswerte zugeordnet werden muissen. Aus diesem Grund
mussen fir eine wetterdatenbasierte Windleistungssimulation gemessene
WEA-Leistungskennlinien im hohen Windgeschwindigkeitsbereich erweitert
werden. WEA-Leistungskennlinien, die auf Herstellerangaben beruhen,
missen hingegen nicht erweitert werden, da sie bis zur Abschalt-
windgeschwindigkeit reichen. Fir die Erweiterung gemessener WEA-
Leistungskennlinien kdnnen die Angaben zur Abschaltwind-geschwindigkeit
der WEA aus Kapitel 1.1.1.1 verwendet werden. Heutige WEA schalten sich
in der Regel bei einer Windgeschwindigkeit von 25m/s ([100], [101]) oder
auch 30m/s ([102]) ab. Wie in Abbildung 3-15 am Beispiel einer WEA
ersichtlich, erfolgt die Erweiterung der gemessenen WEA-Leistungs-
kennlinien bis zu der Abschaltwindgeschwindigkeit durch einen konstanten
Wert. Der eingesetzte Leistungswert entspricht entweder dem hdchsten
gemessenen Leistungswert, dem vom Hersteller angegebenen Nenn-
leistungswert oder dem bei der hochsten gemessenen Windgeschwindigkeit
gemessenen Leistungswert. Letztere Variante wird in der vorliegenden Arbeit
bevorzugt, da der gemessene Teil der Leistungskennlinie komplett
Ubernommen wird.
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Abbildung 3-15: Erweiterung einer gemessenen WEA-Leistungskennlinie bis zu ihrer
Abschaltwindgeschwindigkeit von 25m/s um konstante Leistungs-
werte

Neben der Abschaltwindgeschwindigkeit ist auch die Wiederanschalt-
windgeschwindigkeit ein Charakteristikum einer WEA. Die Wiederanschalt-
windgeschwindigkeit liegt unterhalb der Abschaltwindgeschwindigkeit. d.h.
die WEA durchfahren eine sogenannte Abschalthysterese, wenn sich die
Windgeschwindigkeiten Uber die Abschaltwindgeschwindigkeit hinaus
verstarken und anschliel3end unter die Wiederanschaltwindgeschwindigkeit
fallen. Abbildung 3-16, fur die die an einem IWES-Messmast in hoher
zeitlicher Auflosung gemessenen Windgeschwindigkeiten (siehe Kapitel
3.1.2) nach Gleichung (3-7) auf Nabenhthe extrapoliert wurden, zeigt eine
solche Abschalthysterese.
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Abbildung 3-16: Abschalt- und Wiedereinschaltvorgang einer WEA beim Orkan Kyrill

Die genauen Betriebskonzepte, speziell die Windgeschwindigkeitsmess- apschaithysteresen
frequenz der WEA sind im Allgemeinen nicht bekannt. Auch Angaben zur werden bei
Wiederanschaltwindgeschwindigkeiten liegen fur diese Arbeit nicht vor. Es ist wettermodelldaten-
aber festzuhalten, dass sich Abschalt- und Wiedereinschaltvorgédnge im basierten
Sekundenbereich abspielen. In einer Windleistungssimulation, die auf \S’Yr:‘jgfgﬁggsn}cht
Wettermodellwindgeschwindigkeiten im Minuten- oder Stundenbereich pachgebildet

basiert, kann die Abschalthysterese nicht nachgebildet werden.
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Abbildung 3-17: Héheninter- bzw. -extrapolation einer WEA-Leistungskennlinie
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3.3.2 Hoheninterpolation und —extrapolation

Falls eine Windgeschwindigkeit vy, fiir eine Hohe hyp glltig ist, erfahrt eine
WEA mit einer niedrigeren Nabenhdhe hyea gemald dem logarithmischen
Windprofil (siehe Kapitel 3.2.1) nur einen Teil davon. Die Leistungskennlinie
muss dementsprechend nach rechts, d.h. zu héheren Windgeschwindig-
keiten verschoben werden. Abbildung 3-17 verdeutlicht diesen Zusammen-
hang.

Die Hoheninterpolation bzw. -extrapolation wird auf die Windgeschwindig-

keitswerte Vi, ., der WEA-Leistungskennlinie geméaf folgender Gleichung

durchgefuhrt:
In M
Z

Vikiowe = Vikihye, _
,n[hm]

ZO
(3-19)

Die Hoheninter- und extrapolation von WEA-Leistungskennlinien kann bei
windparkgenauen Windleistungssimulationsverfahren auf die
leistungsgewichtete mittlere Nabenhohe des Windparks hwe gemald Kapitel
1.1.2.4 erfolgen, auf die auch die Wettermodellwindgeschwindigkeiten
interpoliert werden, sofern nicht eine Windgeschwindigkeitszeitreihe fur jede
WEA aus dem Wettermodell extrahiert werden soll. Es sollte beachtet
werden, dass WEA gleichen Typs mit unterschiedlichen Nabenhdhen
realisiert werden. Deshalb ist, falls moglich, die Messhéhe der
Leistungskennlinie zu prifen und, falls sie nicht in der gesuchten Hoéhe
vorliegt, zu inter- bzw. extrapolieren.

3.3.3 Luftdichtekorrektur

Da es in der IEC-Norm [64] wird so gefordert wird, liegen die gemessenen
Leistungskennlinien in einer auf die Referenzluftdichte von py=1,2252kg/m?3
normalisierten Form vor. Fir ihre Verwendung in Windleistungs-
simulationsverfahren mussen die WEA-Leistungskennlinie deshalb auf die
zeitlich und raumlich gultige Luftdichte umgerechnet werden. Die Luftdichte
Puen [KG/M3] in der (Naben-)HOhe hwea [m] kann z.B. nach [103] unter

Vorgabe empirisch ermittelter Parameter a und b zu g, =a-e™"=
berechnet werden. Fir a und b werden hier die Werte 1,247015 und
1,040754 -10™*, in [104] die Werte 1,226 und 3,1089-10° angegeben. Die

Luftdichtekorrektur lasst sich aber auch nach der barometrischen
Hohenformel herleiten. Danach andert sich der Druck mit der Hohe gemali

dp _ pWEA B pmess _ pmess Mg

dh - h\/\/EA _hmess ROTmess
(3-20)
mit der universellen Gaskonstante R, (8,3144621 Joule K* mol™), der
molaren Masse der Erdatmospharengase M (0,02896 kg mol™) und der
Schwerebeschleunigung g (9,807 m s™). Der Druck pwea auf der Nabenhoéhe

hwea einer WEA ergibt sich folglich mit dem in der Hohe hyess gemessenen
Druck pmess zU
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(3-21)

Nach der thermischen Zustandsgleichung idealer Gase (,ideales Gasgesetz®)
berechnet sich hiermit die Luftdichte in Nabenh6he zu

_ PueM
Ro 'TWEA

Pwea

(3-22)

Fur die Temperatur Twea Wird als Naherung die Temperatur Tpess eingesetzt,
die, wie der Druck pmes, durch die in dieser Arbeit verwendeten Wetter-
modelle in der Hohe hpess VOn 2m Uber dem Grund gegeben ist. Es sei noch
erwahnt, dass in obigen Formeln der Einfluss der Luftfeuchte vernachlassigt
wird.

Fiur die Luftdichtekorrektur der Leistungskennlinien von WEA werden die
inversen Korrekturvorschriften der IEC-Normen verwendet:

1. Korrekturvorschrift (fur stall-geregelte Anlagen):

Pwea
PLKL,WEA,korrigiert = PLKL,WEA )
0
(3-23)

2. Korrekturvorschrift (fur pitch-geregelte Anlagen):

1

3
Y —v . PwEea
LKL, korrigiert — Y LKL

0
(3-24)

Sofern nicht bekannt ist, ob die jeweilige WEA Uber Pitch- oder Stall-
Regelung verfugt, wird in der Windleistungssimulation die 2. Korrektur-
vorschrift angewendet. Dies liegt zum einen darin begriindet, dass schon
heute der Anteil pitchgeregelter WEA wesentlich hoher ist als der
stallgeregelter. Zum anderen fuhrt die 1. Korrekturvorschrift zu einer
Umskalierung der Leistungswerte der Leistungskennlinie. Dies wirde
wenigstens bei Anwendung auf pitchgeregelte Anlagen nicht den
tatsachlichen Gegebenheiten entsprechen, da die Einspeisungen der
Anlagen trotz hoher Luftdichte nicht weit tber die Nennleistung hinausgehen
kénnen. In der 2. Korrekturvorschrift wird die Tatsache bericksichtigt, dass
die Windgeschwindigkeiten mit der 3. Potenz in die Leistungen einflie3en
(siehe Formel (4-1)), weshalb die Kubikwurzel des Kehrwertes des
Luftdichteverhaltnisses verwendet wird.

3.4 Modell-WEA-Leistungskennlinien

In Verfahren zur Simulation der zuklnftigen Windenergieeinspeisung werden
stellvertretend fur zukinftige WEA so genannte Modell-WEA-Leistungs-
kennlinien angesetzt. Als Modell-WEA-Leistungskennlinie konnen die
Leistungskennlinien der modernsten bereits existierenden WEA, aus diesen
heraus synthetisierte oder rein synthetische verwendet werden. Sofern auf
die Leistungskennlinien bereits existierender WEA zurtickgegriffen wird,
sollte deren derzeitige Verbreitung berticksichtigt werden. Von WEA-Typen,
die heute einen hohen Marktanteil inne haben, ist davon auszugehen, dass
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sie auch in naher Zukunft einen wesentlichen Anteil am Anlagenpark haben
werden. Noch entscheidender bei der Wahl der WEA-Modell-Leistungs-
kennlinien sind Windverhaltnisse am Standort.

Die Windverhaltnisse kénnen z.B. in die IEC-Windklassen oder in die in
Kapitel 1.2.2 beschriebenen Klassen ,Schwachwind“ und ,Starkwind®, als
auch ,offshore” bei Standorten auf hoher See eingeteilt werden. Die WEA,
die in diesen Windgeschwindigkeitsklassen errichtet werden, unterscheiden
sich gewohnlich deutlich in ihrem Verhaltnis von Rotorflache zur
Nennleistung (A/P,-Verhaltnis). Ein grof3er Rotor in Verbindung mit einem
kleinen Generator ermoéglicht eine héhere Volllaststundenzahl. Ob dieses
jedoch vom Betreiber gewinscht ist, ist eine wirtschaftliche Optimierungs-
frage, da mit einem grol3eren Generator wiederum mehr Strom produziert
wird. Schwachwind-WEA verfugen in der Regel Uber einen grol3en Rotor und
einen relativ kleinen Generator, bei Starkwind- und offshore WEA ist dies
umgekehrt. In der Leistungskennlinie spiegelt sich ein groRes A/P.-
Verhéltnis in einem steilen Anstieg wider. Abbildung 3-18 zeigt die A/Py-
Verhaltnisse derzeit gangiger WEA-Typen sowie fir die Modell-WEA der

beiden Untersuchungsszenarien aus Kapitel A1.4 und A1.5 dieser Arbeit.
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Abbildung 3-18: Verhiltnis von Rotorfliche zu Nennleistung von WEA verschiedener

Hersteller sowie der Modell-WEA fiir die Untersuchungsszenarien
U1, U2)

Die A/Py-Verhaltnisse der Modell-WEA des Untersuchungsszenarios 2 (U2)
sind durch die vorgegebenen WEA-Nennleistungen und —rotordurchmesser
aus Tabelle 1-3 festgesetzt. Jeder der drei WEA-Typen dieses Szenarios
wird die Leistungskennlinie einer heute existierenden WEA mit dem
ahnlichstem A/P,-Verhaltnis zugeordnet. Fiur die Starkwind- und Schwach-
Modell-WEA wird demnach die Leistungskennlinie der Enercon E101 bzw.
der Repower MM92 gewahlt. Die Wahl der Leistungskennlinie fir die
offshore Modell-WEA bildet eine Ausnahme; hier werden Leistungskennlinien
von onshore WEA mit &hnlicherem A/P,-Verhaltnis zugunsten der Leistungs-
kennlinie einer tatsachlichen bereits existierenden offshore WEA-Leistungs-
kennlinie, der Repower 6M, hinten angestellt.

Die Modell-WEA-Leistungskennlinien des Untersuchungsszenarios 1 (Ul)
ergeben sich durch Mittelung von jeweils zwei Leistungskennlinien exis-
tierender Anlagen. Die onshore Modell-WEA-Leistungskennlinie ergibt sich
aus der Mittelung der Leistungswerte der Leistungskennlinien der Vestas
V90/2 und der Enercon E82 fir jede Windgeschwindigkeit vk . lhr A/P,-
Verhaltnis lasst sich somit auf den Mittelwert der A,/P,-Verhaltnisse der
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beiden zugrunde liegenden Anlagen-Typen beziffern. Die Leistungskennlinie
und das A/P,-Verhéltnis der offshore Modell-WEA ergeben sich in gleicher
Weise aus der Repower 5M und der Multibrid M5000. Die Wahl der
genannten WEA-Typen begrindet sich durch deren hohen Marktanteil zum
Zeitpunkt der Erstellung des Szenarios bzw. darin, dass es die einzigen
marktreifen offshore Anlagen waren. Abbildung 3-19 zeigt die WEA-Modell-
Leistungskennlinien, die fir die beiden Untersuchungsszenarien verwendet
wurden.

1 -10.0018

— Enercon E82 (fur Typ1)
——V90/2 (fur Typ1)
—— Enercon E70 (Typ2)
—— REpower MM82/2 (Typ3)
—— Enercon E101
5M
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—+—M6
— — Weibull-Verteilung (A=8,1m/s, k=2)
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n
T
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Abbildung 3-19: Simtliche Modell-WEA-Leistungskennlinien der Untersuchungs-
szenarien

Anhand der geringen Steigung der Leistungskennlinien wird deutlich, dass es
sich bei den offshore WEA (M6, 5M, 5000M) und bei der Enercon E70 um
typische Starkwind-WEA handelt. Die Ubrigen WEA-Typen gelten als
Schwachwind-WEA, am ausgepragtesten die Repower MM92. Da
Leistungskennlinien bei der Windleistungssimulation zur Umwandlung von
Windgeschwindigkeiten in Leistungswerte verwendet werden, haben die
Steigungen der Leistungskennlinien einen grol3en Einfluss auf die simulierte
Windleistung, speziell wenn ein Szenario simuliert wird, in dem wenige oder
gar keine bereits heute errichteten Anlagen existieren.

Zur Verdeutlichung dieses Einflusses wurden Simulationsrechnungen fir das
Untersuchungsszenario 1 mit unterschiedlichen Leistungskennlinientypen
durchgefuhrt (siehe [3]). Dies sind die in Abbildung 3-18 durch rote Flachen
oder rote Rahmen gekennzeichneten Typen 1 bis 3. Im Vergleich zur Modell-
WEA-Leistungskennlinie des Typsl, die sich als der Mittelwert zweier
Leistungskennlinien ergibt, werden mit der Modell-Leistungskennlinie des
Typs 3 2,8% hohere Volllaststunden fir die onshore Summenganglinie
Deutschlands des Untersuchungsszenarios 1 erzielt; die Volllaststunden bei
Verwendung des Typs 2 sind 13,8% geringer. Diese Abweichungen sind
wesentlich geringer, als die Abweichungen zwischen den drei Integralen, aus
jeweils einer der drei Leistungskennlinien-Typen und der in Abbildung 3-19
dargestellten Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion, die mittlere Wind-
verhaltnisse in Deutschland reprasentiert (siehe Abbildung 3-9). Da die
Leistungskennlinien normiert sind, driicken die mit einer Stundenzahl von
T=8760h multiplizierten Integrale gemaR Formel (A 11) aus Kapitel A3.3 des
Anhangs Volllaststunden aus. Die unter Verwendung der Weibull-
Wabhrscheinlichkeitsdichtefunktion mit einer Klassenbreite von 0,01m/s
gemal Formel (A 11) berechneten Volllastunden sind fir die Leistungs-
kennlinie Typ2 33,9% geringer und fur die Leistungskennlinie Typ3 4,3%
hoher als die Volllaststunden mit Leistungskennlinie Typl. Diese héheren
Abweichungen der Volllaststundenzahlen gegeniber der Volllastunden-
zahlen, welche sich aus den Summenganglinien ergeben, erklaren sich aus
der Tatsache, dass fur das Untersuchungsszenario 1 davon ausgegangen
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wird, dass ein Teil der heutigen WEA (,Altanlagen®) noch vorhanden sein
wird. Je groRBer der Anteil von Altanlagen an den Anlagen eines Szenarios
ist, desto mehr entspricht prinzipiell die Volllaststundenzahl der Summen-
ganglinie heutigen Volllaststundenzahlen. Hierauf haben sowohl die
Leistungskennlinien, als auch die Nabenhohen Einfluss (siehe [3]). Nach
Einhaltung der Repowering-Annahmen aus Kapitel 1.2.1 machen die
LAltanlagen® rund 1/3 der installierten Leistung des Untersuchungsszenarios
1 aus und ziehen dessen Volllaststunden in Richtung des Niveaus von 2005
bis 2007. Neben dem Anteil der Altanlagen am Szenario ist auch der Anteil
der Modell-WEA an den Altanlagen zu beachten. Je mehr Altanlagen bereits
die angesetzten Modell-WEA-Leistungskennlinien aufweisen, desto mehr
entsprechen die Volllaststundenzahlen des Szenarios heutigen Volllast-
stundenzahlen (gleiches gilt fir die Nabenhdhen). So machten z.B. die V90/2
und die E82, deren Leistungskennlinien fur die Modell-WEA-Leistungs-
kennlinie fur das Untersuchungsszenario 1 verwendet werden, bereits 2007
gut 6% der installierten Windleistung in Deutschland aus.

Bei der Erstellung von Modell-WEA-Leistungskennlinien missen ebenfalls
Annahmen zu deren Abschaltverhalten getatigt werden. Zum einen stellt sich
die Frage nach der Hohe der Abschaltwindgeschwindigkeit, zum anderen
kann auch eine sogenannte Sturmregelung in Betracht gezogen werden.
Dabei sollte beachtet werden, dass die Modell-WEA-Leistungskennlinie
reprasentativ fur eine Vielzahl von zukinftigen Anlagen steht, die zukunftigen
Abschaltwindgeschwindigkeiten oder Sturmregelungen sich aber nur schwer
abschatzen lassen. Fur die offshore Modell-WEA-Leistungskennlinie des
Untersuchungsszenarios 1 (rote Linie in Abbildung 3-20) wurde der
Einfachheit halber davon ausgegangen, dass sich die eine Halfte der
zukunftigen offshore Anlagen des Untersuchungsszenarios 1 bei 27,5m/s
abschaltet und die andere Halfte Uber eine Sturmregelung nach [105] und
[106] verfugt. FUr zukinftige Energieversorgungsszenarien mit hohen
Windenergieanteilen sollte Uberwiegend von WEA mit Sturmregelungen
ausgegangen werden, da bei einem abrupten Abschalten groRRer Teile der
Stromversorgung bei Stirmen die Netzstabilitdt nur schwer aufrecht erhalten
werden konnte

! ! ! ! ! ! ! ! ! ! ! ! ! . . : L L L
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Abbildung 3-20: Offshore Modell-WEA-Leistungskennlinie fiir das Untersuchungs-
szenario 1 [3]
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3.5 Windpark-Leistungskennlinien

Der Begriff ,Windpark-Leistungskennlinie® wird in der vorliegenden Arbeit
allgemein fur den mittleren Zusammenhang zwischen einer Wind-
geschwindigkeit und der Einspeisung einer Gruppierung von WEA
verwendet. Die Verwendung von Windpark-Leistungskennlinien ist bei der
wetterdatenbasierten Simulation vonndten, wenn:

1. nicht die genauen WEA-Standorte, sondern lediglich die
Zugehorigkeiten der WEA zu grél3eren Gebieten bekannt sind (wie die
Ortschaftszugehorigkeit der fir die vorliegende Arbeit verwendeten
WEA-Basisdaten aus Kapitel 1.1.1).

2. die Wetterdatenbasis ein numerisches Wettermodell ist, dessen
Windgeschwindigkeiten nicht fur einen raumlichen Punkt, sondern fir
eine Flache gelten (wie die fur die vorliegende Arbeit verwendete
numerischen Wettermodelle aus Kapitel 3.1.1).

Windpark 58
100
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Abbildung 3-21: Die gemessene elektrische Leistung eines Referenzwindparks in
Abhingigkeit der ortlichen Wettermodellwindgeschwindigkeiten

Vor der Untersuchung von Windpark-Leistungskennlinien werden zunachst
die ungemittelten Zusammenhdnge zwischen den auf eine Stunde
gemittelten Leistungswerten von Referenzwindparks und den Wind-
geschwindigkeiten aus dem Wettermodell fir das Jahr 2008 betrachtet
(siehe Abbildung 3-21). Es wurden hierfir die auf die mittlere Windpark-
nabenhdhe interpolierten Windgeschwindigkeiten derjenigen Wettermodell-
gitterflache verwendet, in der der leistungsgewichtete Mittelpunkt des
Referenzwindparks liegt. Es fallt auf, dass einige Leistungswerte Uber den fur
die Generatoren und Rotoren des Winparks theoretisch moglichen Werten
nach Betz [107] (siehe Gleichung (4-2) liegen. Der Grund hierfur ist, dass die
Leistungs- und  Windgeschwindigkeitswerte aus  unterschiedlichen
Datenquellen stammen. Diese beiden Datenquellen werden trotzdem
verglichen, da in der wettermodelldatenbasierten Windleistungssimulation
genau dieser Zusammenhang (von Windparkleistungen und Wettermodell-
windgeschwindigkeiten) modelliert werden soll. Dass kein statistisch
unabhéngiger Zusammenhang besteht ist nicht nur in Abbildung 3-21,
sondern auch an dem Kaorrelationskoeffizienten von 0,8567 zu erkennen.
Dass die beiden Datenquellen bis zu einem gewissen Grad unabh&ngig
voneinander sind, sich zeigt sich nicht nur daran, dass die Betz'sche Kurve
durch einige Wertepaare uberschritten wird und der Grol3teil der Wertepaare
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im  Vergleich zur Betz’'schen Kurve deutlich zu  hoheren
Windgeschwindigkeiten verschoben ist, sondern auch an der relativ breiten
Streuung der Wertepaare, wie sie auch fur die WEA in Abbildung 3-13 und
Abbildung 3-14 beobachtetet werden konnte. Im Vergleich zu Abbildung 3-14
ist die Streuung in Abbildung 3-21 jedoch deutlich geringer; die Tatsache,
dass sich die gemessene Windparkleistung aus den Leistungen der rdumlich
verteilten WEA des Windparks zusammensetzt und die WEA des Windparks,
wie fur Referenzwindparks ublich, hohe Nabenhdhen aufweisen, fuhrt zu
einem relativ hohen Korrelationskoeffizienten zwischen Windparkleistung und
Wettermodellwindgeschwindigkeit, was wiederum eine hohe Gite der
wettermodelldatenbasierten Windleistungssimulation von Referenzwindparks
verspricht.

Nichtsdestotrotz sind die Wertepaare in Abbildung 3-21 gestreut. Bei der
Windgeschwindigkeit von ca. 10m/s treten beispielsweise Leistungswerte in
fast dem gesamten Leistungsbereich des Windparks von ca. 7MW bis 80MW
auf. Die Streuung kann prinzipiell folgende Ursachen haben:

- ein Windgeschwindigkeitswert, insbesondere ein zeitlicher Mittelwert,
resultiert wegen der Vielzahl an Einflissen in der mechanischen und
elektrischen Umwandlung prinzipiell schon nicht in einer eindeutigen
Einspeiseleistung einzelner WEA (siehe Abbildung 3-13), geschweige
denn eines ganzen Windparks.

- ein einzelner Windgeschwindigkeitswert kann die Luftmasse, die
durch eine Rotorflache von mehreren Tausend Quadratmetern strémt,
prinzipiell schon nicht eindeutig darstellen. Wie und durch welche
Messungen das Windfeld, das durch die Rotorflache stromt, zu
bestimmen ist, um zu einer hohen Korrelation zwischen Anstromung
und abgegebener Leistung zu kommen, stellt ein interessantes
Untersuchungsthema dar.

- die Windgeschwindigkeiten aus dem Wettermodell sind zu hoch oder
zu niedrig im Vergleich zu den tatsachlich herrschenden
Windgeschwindigkeiten.

- die Windgeschwindigkeiten sind, z.B. wegen einer im Wettermodell
zeitlich nicht exakt abgebildeten Sturmfront, zu den Leistungs-
messwerten zeitlich versetzt.

- die Windgeschwindigkeiten aus dem Wettermodell, welche ein
Flachenmittel  reprasentieren, sind, z.B. wegen spezieller
topographischer Gegebenheiten in unmittelbarer Nahe zum Referenz-
windpark, fur diesen ungdiltig.

- es kommt wegen der gegenseitigen Abschattung der WEA des
Windparks zu windrichtungsabh&ngigen Leistungsreduzierungen.

- Die WEA erfahren unterschiedliche Windgeschwindigkeiten, die, auch
wenn sie zu den gleichen Mittelwerten fuhren kénnen, wegen der
Nichtlinearitat ihrer  Leistungskennlinien in  unterschiedlichen
Einspeisewerten des Windparks resultieren.

- die rédumliche Zuordnung von Wettermodellflache und leistungs-
gewichteten Mittelpunkt des Referenzwindparks ist fehlerhaft, wie z.B.
bei PLZ-Gebieten, die grol3er als die Wettermodellgitterflachen sind
und bei denen sich die WEA des Referenzwindparks auf3erhalb der
zugewiesenen Flache befinden, oder wegen Verschiebung des
leistungsgewichteten Mittelpunktes bei WEA-Ausfallen.

- die Leistungsmesswerte enthalten Messfehler.

- die installierte Leistung des Referenzwindpark hat sich, z.B. durch den
Anschluss neuer WEA, innerhalb des Messzeitraums geandert.

- es kam innerhalb des Messzeitraums zu WEA-Ausfallen oder
Sturmabschaltungen.
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- es erfolgte ein Eingriff in die Einspeisung des Windparks wahrend des
Messzeitraumes. Dies ist beim Referenzwindpark in Abbildung 3-21
der Fall, der zur Vermeidung von Netzengpassen im Zuge des so
genannten Einspeisemanagement (Einsman, ehem. Erzeugungs-
managements) (siehe auch [108]), zu dem die Windpark-Betreiber
nach 8 11 des EEG durch den Netzbetreiber verpflichtet werden
kbnnen, auf bestimmte Leistungsniveaus gedrosselt wurde. Diese
Niveaus sind deutlich bei ca. 65 und 40MW erkennen.

Um Windparks miteinander vergleichbar zu machen und in Hinblick auf eine
wetterdatenbasierte Windleistungssimulation einen eindeutigen Zusammen-
hang von Leistungs- zu Windgeschwindigkeitsdaten zu erhalten, wird der
mittlere Zusammenhang zwischen den gemessenen 1h-Leistungsmittel-
werten und den Wettermodellwindgeschwindigkeiten herangezogen. Zu
dessen Berechnung werden drei unterschiedliche Methoden betrachtet: die
Mittelung mit fester Klassenbreite (BIN-Verfahren) (Kapitel A3.4.1), die
Mittelung mit fester Werteanzahl in den Klassen gemald (Kapitel A3.4.2) und
die Approximation durch ein Polynom gemaf (Kapitel A3.4.3). Abbildung
3-22 fasst die drei Methoden am Beispiel eines Windparks zusammen.
Werden die gemittelten und die gefittete Windpark-Leistungskennlinien
verglichen, fallt vor allem die unterschiedliche GleichmaRigkeit ihrer Verlaufe
auf; die gemittelten weisen einen zackigen, die gefittete einen glatten Verlauf
auf. Die Sprunge in BIN-gemittelten Windpark-Leistungskennlinien nehmen
wegen der geringeren Anzahl an Windgeschwindigkeitswerten in hohen
Windgeschwindigkeitsbereichen Ublicherweise zu. Zudem reichen sie bei
manchen Windparks nicht bis zu einer Windgeschwindigkeit von 20m/s.
anzahl-gemittelte Windpark-Leistungskennlinien reichen in der Regel noch
weniger weit. Sie weisen in héheren Windgeschwindigkeits-Bereichen zwar
einen glatten Verlauf auf, in den niedrigeren Windgeschwindigkeitsbereichen
jedoch einen sprunghaften. Die gefittete Windpark-Leistungskennlinie hat
einen durchgehend glatten Verlauf. Sie gibt den mittleren Zusammenhang
von Leistung und Windgeschwindigkeit bis etwa 20m/s sehr gut wieder. Bei
héheren Windgeschwindigkeiten liegen nur noch wenige Messdaten vor, an
die sich das Polynom anpasst, so dass fur das Windparkverhalten
unrealistische Springe entstehen. Gefittete Windpark-Leistungskennlinien
werden in Kapitel A3.5 zur Bewertung des dortigen Modells und zur Dar-
stellung des mittleren Zusammenhangs von Leistung und Windgeschwindig-
keit verwendet,

T T T
+ Piv-Datenpaare
—+— BIN-gemittelte Windpark-Leistungskennlinie
—— Anzahl-gemittelte Windpark-Leistungskennlinie (50 Werte)

gefittete Windpark-Leistungskennlinie (Polynom 10. Grades) ":"'“ .Avf-_J
R :.".".‘ e . . .

12

gemessene Windparkleistung [MWV]

20 25
Wettermodellwindgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-22: Mittels dreier Methoden berechnete mittlere Windpark-Leistungs-
kennlinien
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3.6 Modellierung von Windpark-Leistungskennlinien

Ziel der Modellierung von Windpark-Leistungskennlinien ist es den mittleren
Zusammenhang von Windgeschwindigkeit und Leistungseinspeisung eines
Windparks oder jeglicher WEA-Gruppierung nachzubilden. Ein solches
Modell erlaubt es zum einen, diesen Zusammenhang fir bestehende
Windparks durch eine moglichst geringe Anzahl an Parametern
auszudricken und somit MalRzahlen fur die Charakterisierung des
Einspeiseverhaltens der Windparks zu liefern. Zum anderen kann mit einem
solchen Modell das Einspeiseverhalten zukinftiger, noch nicht bestehender
Windparks unter Vorgabe der Parameter abgeschéatzt werden.

In Kapitel A3.5 des Anhangs wird eine Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion, die
Gumbel-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion, derart modifiziert, dass sie als
Modellfunktion fir Windpark-Leistungskennlinien verwendet werden kann.
Die Modellfunktion wird in ihrer zweiparametrischen Version an den
Zusammenhang von Wettermodell-Windgeschwindigkeiten zu Leistungen
von Referenzwindparks angepasst. Die resultierenden Modellparameter
werden daraufhin auf ihre Abhéngigkeit von Windparkeigenschaften geprdift.
AnschlieBend werden in einer ausfuhrlichen Analyse die Unterschiede
zwischen den mit der Modellfunktion simulierten und den gemessenen
Leistungswerten untersucht. Die mit der Gumbel-Funktion erstellten
Windpark-Leistungskennlinien werden in Kapiteln 3.6.1 und 3.6.2 als
Referenz zu den dort entwickelten Windpark-Leistungskennlinien verwendet.
In Kapitel 3.6.1 wird mit der Uberlagerung aller WEA-Leistungskennlinien
eines Windparks eine einfache Methode zur Bildung von Windpark-
Leistungskennlinien vorgestellt. Damit derartige Windpark-Leistungs-
kennlinien den Zusammenhangen von Wettermodell-Windgeschwindigkeiten
und gemessenen Windpark-Leistungseinspeisungen nahe kommen, missen
sie jedoch einer Glattung unterzogen werden. In Kapitel 3.6.2 werden hierzu
sieben Glattungsvorschriften untersucht, die z.T. aus theoretischen
Uberlegungen hergeleitet werden. Die Anpassung dieser sieben Modelle fiir
Windpark-Leistungskennlinien an die Wettermodell-Windgeschwindigkeiten
und gemessenen Leistungseinspeisungen von 97 Referenzwindparks wird in
Kapitel A3.6 des Anhangs beschrieben.

3.6.1 Summierte WEA-Leistungskennlinien

In diesem Kapitel werden so genannte summierte WEA-Leistungskennlinien
betrachtet und ihre Unterschiede =zu Windpark-Leistungskennlinien
aufgezeigt. Die summierten WEA-Leistungskennlinien kdnnen als
Eingangsgrofen fur die Verfahren in Kapitel 3.6.2 dienen.

Die summierte WEA-Leistungskennlinie P k. summiert €iN€s Windparks ergebe
sich aus der Uberlagerung der Leistungskennlinien seiner n Windenergie-
anlagen. Dies wird durch die Summation der Leistungswerte der Leistungs-
kennlinien Pk weai aller WEA i bei jeder Windgeschwindigkeit vk x der
Leistungskennlinien erreicht.

n
Pice summiert (Viki k) = z Pocewea Vikek)
i1

(3-25)

Der Index k steht fur das jeweilige Intervall von Windgeschwindigkeit und
zugehdriger Leistung der WEA-Leistungskennlinien. Falls die WEA-
Leistungskennlinien nicht die gleichen Windgeschwindigkeitsintervalle
aufweisen, mussen ihre Leistungswerte auf einheitliche Windgeschwindig-
keitsintervalle interpoliert werden. Falls ein Windpark aus WEA mit
identischen Leistungskennlinien besteht, entspricht die Summation einer
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Multiplikation der Leistungswerte der WEA-Leistungskennlinie mit der Anzahl
n der Windenergieanlagen des Windparks. Vor der Bildung der summierten
Kennlinie ist darauf zu achten die WEA-Leistungskennlinien bis zu ihrer
Abschaltwindgeschwindigkeit zu erweitern (Kapitel 3.3.1), auf die mittlere
leistungsgewichtete Windpark-Nabenhthe zu interpolieren (Kapitel 3.3.2)
und eine Luftdichtekorrektur vorzunehmen (Kapitel 3.3.3).

Windpark 21

T \ T T T T . T
Sl [ N T T . WWertepaar (Leistung Windgeschwindigkelt)

Windpark-Leistungskennlinie
summierte WEA-Leistungskennlinie

0
T

e —————  —

w
[=]
T

Differenz der Leistungskennlinien

]
[
i3]

T

i

Leistung [MVV]
Leistung [MW]

i Pl
(Y] SRR S & LKL WEA1

P P

LKL,WEA1+ LKL WEAZ

P LKL WEA1 +PLKL,WEA2+ P LKL WEA3

0 5 10 15 20 25 0 5 AL R 20
Windgeschwindigkeit [m/s] Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 3-23: Bildung einer summierten WEA-Leistungskennlinie (links) und
Vergleich zu einer Windpark-Leistungskennlinie (rechts)

Werden im rechten Bild der Abbildung 3-23 die summierte WEA-
Leistungskennlinie mit der gemafR Kapitel A3.5 des Anhangs erzeugten
Windpark-Leistungskennlinie  (zweiparametrische modifizierte Gumbel-
Funktion) verglichen, sind folgende Unterschiede offensichtlich:

- Die Windpark-Leistungskennlinie weist bereits bei Windgeschwindig-
keiten unterhalb der Anschalt-Windgeschwindigkeit von 3m/s
Leistungswerte grof3er O auf.

- Die Windpark-Leistungskennlinie hat bis zur Einschalt-Wind-
geschwindigkeit aller angeschlossenen Anlagen von 3m/s einen
steileren Anstieg, danach ist ihr Verlauf flacher als der Verlauf der
summierten WEA-Leistungskennlinie.

- Die Windpark-Leistungskennlinie liegt bis ca. 6m/s oberhalb und bis
zu Abschaltwindgeschwindigkeit bei 25m/s unterhalb der summierten
WEA-Leistungskennlinie.

- Die Windpark-Leistungskennlinie nimmt kein konstantes Nenn-
leistungsniveau an und liegt auch bei hohen Windgeschwindigkeiten
oberhalb der Nennwindgeschwindigkeit von ca. 15m/s der WEA
unterhalb der Nennleistung des Windparks von 30MW.

- Die summierte Windpark-Leistungskennlinie fallt bei der Abschalt-
windgeschwindigkeit von 25m/s schlagartig von Nennleistung auf
OMW ab; alle WEA des Windparks besitzen hier, im Gegensatz zu den
WEA aus dem linken Teil der Abbildung, ihre Abschalt-
windgeschwindigkeit. Die Windpark-Leistungskennlinie hingegen fallt
nach Erreichen ihres Maximums bei ca. 18m/s kontinuierlich ab.

Diese Unterschiede sind typisch und kdnnen auf verschiedene Ursachen
zuruckgefuhrt werden. Die Windpark-Leistungskennlinie basiert auf dem
mittleren Zusammenhang zwischen den Leistungsmesswerten und den
Wettermodellwindgeschwindigkeiten. Die summierte Windpark-Leistungs-
kennlinie basiert hingegen auf den Leistungskennlinien der angeschlossenen
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WEA, welche geméal IEC-Norm [64] an einem anderen Standort unter
anderen Rahmenbedingungen vermessen wurden. Es liegt also eine andere
Datengrundlage vor, weshalb die Leistungskennlinien streng genommen
nicht vergleichbar sind.

Nichtsdestotrotz werden durch den Vergleich der Leistungskennlinien
prinzipielle Eigenschaften von Windpark-Leistungskennlinien deutlich. Die
summierte WEA-Leistungskennlinie wirde erzielt werden, wenn alle an den
Windpark angeschlossenen WEA die gleiche Windgeschwindigkeit erfihren
und exakt den entsprechenden Wert ihrer Leistungskennlinie einspeisten. In
der Windpark-Leistungskennlinie kommt hingegen zum Ausdruck, dass die
Windgeschwindigkeit nicht bei allen Anlagen gleich grof3 ist. Dies ist durch
die rdumliche Verteilung der einzelnen Windenergieanlagen, die
unterschiedlichen Nabenhohen, die unterschiedlichen Abschattungen, die
Turbulenzen und weitere Einfliisse bedingt (siehe Kapitel 3.5).

3.6.2 Glattung von WEA-Leistungskennlinien

In diesem Kapitel werden Methoden beschrieben, die auf dem Ansatz aus
[58] basieren und zur Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien auf
Grundlage von WEA-Leistungskennlinien oder summierten WEA-
Leistungskennlinien verwendet werden kénnen.

In [58] wurde eine Methode zur Nachbildung des Zusammenhangs
PLkLgeglatet(vwp) zwischen der Leistungseinspeisung einer WEA-Gruppierung
und einer fur die Gruppierung gultigen Windgeschwindigkeit vyp vorgestellt,
die zur Abbildung der raumlichen Verteilung der WEA auf Gaul¥funktionen
und eine auf die Nennleistung P,wp der in [58] betrachteten WEA-
Gruppierung skalierte Leistungskennlinie Pk saiiertt(Vik) €iner WEA mit der
Nennleistung Pnwea und der Leistungskennlinie P k. wea(VikL) zurickgreift.

P
n,WP

PLKL,skaIiert (VLKL) = —P
nWEA

’ PLKL,WEA (VLKL)

(3-26)

Die GaufRfunktionen dienen hierbei zur Abbildung der Abweichungen von
raumlich  verteilten WEA-Windgeschwindigkeiten von einem Wind-
geschwindigkeitsmittelwert. Die Verwendung der Gauf3funktionen und der
skalierten WEA-Leistungskennlinie in [58] kann als eine diskrete Faltung
gemal

PLKL,gegIéttetl (VWP )= (PLKL,skaIiert * GaUB)(VWP )

2
1 1 Viyp —Viyea — K
— AV P saier(v )—exp _ - WP WEA Y
z WEA * T LKL,skaliert \YWEA GV\/Z (

VWeA 2 o,

(3-27)
interpretiert werden. Durch die Faltung mit der Gaul3funktion (siehe Formel
(2-24)) wird die skalierte WEA-Leistungskennlinie Pk saliert(Vwea) geglattet.
Da die Funktion jedem vywp einen fur die WEA-Gruppierung gultigen
Leistungswert zuordnet, stellt sie ein Modell fur die Leistungskennlinie der
WEA-Gruppierung dar. Sie enthalt mit p, und o, zwei Modellparameter. Der
Erwartungswert p, der Gaul3funktion wird in [58] derart kalibriert, dass die
Energieproduktionen aus der geglatteten und der ungegléatteten Leistungs-
kennlinie, welche sich gemall Kapitel A3.3 fur gegebene Haufigkeits-
verteilungen von Windgeschwindigkeiten berechnen lassen, identisch sind.
Im Folgenden wird p, jedoch durchgehend zu O gesetzt. Hierdurch bleibt die
Differenz ,vwp - vwea “ Im Zahler des zu quadrierenden Teils von Formel (3-27)
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stehen, wodurch deutlich wird, dass die Gauf3funktion zur Abbildung von
(negativen) WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwerten dient, da gemald Kapitel 2.1 der
Zusammenhang vwp - Vwea = - Vweafue angesetzt werden kann (vgl. Formel
(2-9)). Der verbleibende Modellparameter ist die Standardabweichung o, der
Gaul3funktion. Fur diese wurde in [58] der Zusammenhang

Oy, = Vyp " O,

(3-28)
angesetzt. Darin bezeichnet o, eine auf eine mittlere Windgeschwindigkeit
normalisierte Standardabweichung, also eine Turbulenzintensitat (siehe
Kapitel 3.2.2). o, wird im Folgenden als ,Glattungsparameter” bezeichnet, da

Parameter des
Glattungsmodells ist
die Standard-
abweichung der
Gaulverteilung bzw.
eine Turbulenz-

sein Betrag beeinflusst, wie stark die skalierte WEA-Leistungskennlinie intensitat
geglattet wird. Fir o, wurden in [58] Werte in Abhéngigkeit von der
betrachteten raumlichen Ausdehnung der WEA-Gruppierung und der
Turbulenzintensitat vorgeschlagen. Fir Abbildung 3-24 wurden o, zunachst

auf 0,15 und Avye, auf 0,01m/s gesetzt.

1.2 =012
e
E 06~ =UUG“&;’
) ©
2 &
g 03 —0.03

0 | | i ] ! ! o

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45
1'H,P[m/s]

Abbildung 3-24: Glittung einer Leistungskennlinie durch Faltung mit der Gaul3funktion

Die Abbildung macht deutlich, dass die rote, geglattete Windpark-
Leistungskennlinie ahnliche Charakteristiken aufweist wie die bisher
betrachteten Windpark-Leistungskennlinien (siehe Kapitel 3.6.1). lhre
Leistungswerte ergeben sich als das Integral der gemeinsamen Flache unter
der ungeglatteten Leistungskennlinie Pk saierr Und der fur die jeweilige
Windgeschwindigkeit vwp gultigen Gaul3-Funktion. Fir die dargestellten
Gaulverteilungen sind die sich ergebenen Leistungskennlinienwerte durch
rote Punkte markiert. Der Punkt bei ca. 28m/s liegt oberhalb der Abschalt-
windgeschwindigkeit der ungeglatteten Leistungskennlinie bei 25m/s, die
zugehdorige Gaul3-Funktion reicht jedoch noch in den Windgeschwindigkeits-
bereich unter 25m/s hinein. Die Folge ist, dass die geglattete Windpark-
Leistungskennlinie einen Leistungswert grof3er Null aufweist. Beim Punkt bei
ca. 12m/s uberlappen sich die Flachen der Gaul3-Funktion und der
ungeglatteten Leistungskennlinie vollstandig, dennoch unterscheiden sich die
Leistungswerte der geglatteten und ungegléatteten Leistungskennlinie hier.
Die Gaul-Funktion gewichtet bei der Faltung die Leitungswerte der
ungeglatteten Leistungskennlinie unterschiedlich stark. Das Integral aus der
ungeglatteten Leistungskennlinie und der linken Halfte der Gauf3-Funktion
(von ihrem Mittelwert zu den niedrigeren Windgeschwindigkeiten) macht ca.
40% des Gesamtintegralwertes aus und tragt dazu bei, dass dieser kleiner
wird als der Leistungswert der ungeglatteten Leistungskennlinie bei der
betrachteten Windgeschwindigkeit von ca.12m/s. Hinsichtlich der Gaul3-
Funktionen weist Abbildung 3-24 starke Parallelen zu Abbildung A 19 aus
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Kapitel A2.3 im Anhang auf, in dem die Haufigkeitsverteilung von WEA-
Windgeschwindigkeitsabweichungen von gegebenen vy am Beispiel der
Messdaten des Windparks Norderland analysiert werden. Diese Analysen
stellen folglich eine Uberprufung des Modells aus Formel (3-27) anhand von
Messdaten dar. Wie in der Messdatenanalyse werden auch in Abbildung
3-24 die GaulR3-Funktionen mit zunehmenden vyp breiter. Bei vwp = Om/s und
dem daraus folgenden o, = Om/s ist die Gaul3-Funktion wegen der Division
durch O nicht definiert. Die zunehmende Breite der Gaul3-Funktion
bericksichtigt die Tatsache, dass hohere Windgeschwindigkeiten hohere
Standardabweichungen aufweisen (siehe Abbildung 3-8 in Kapitel 3.2.2). Wie
stark diese Breite zunimmt, hangt vom Glattungsparameter o, ab, der eine
Turbulenzintensitat Tl darstellt und entweder unter Verwendung der Formeln
(3-13) bis (3-16) bestimmt oder durch eine optimierte Anpassung an die
Windgeschwindigkeits- und Leistungsmessdaten der jeweiligen WEA-
Gruppierung ermittelt werden kann. Eine derartige Bestimmung von
Glattungsparametern wird in Kapitel A3.6 im Anhang fur Referenzwindparks

Referenzwindpark Nr.15

Wertepaar (Pgemessen’vWP)

LKL, summierr(vLKL)
WP) (RMSE=0.17582)

el 2 1’
) (RMSE=0.10383)

PLKL, gegldttet, I (VLKL)
(V) (RMSE=0.16447)

: : : : : PLKL, summien‘(v
................ - titi e a

* P

el 27

7 .............. .............. ..... 4 * PLKL,gegfa‘n‘el‘,f

0 5 10 " ziu 2
Windgeschwindigkeit v [m/s]

T

Wertepaar (Pgemessen’ T 'VWP)
J

V) (RMSE=011161)

v, 20 Uiz
* Poma (7, Vg (RMSE=010414)

Py cegtaties 20 Vixr/
v,y (RMSE=0.10588)

PLKL, summ:’en‘(vLKL

PLKL, summ:’en‘(??v ’
—F

PLKL, geglitter, 2(??1) ’

a 5 0 5 2iu %
Windgeschwindigkeit v [m/s]

(siehe Kapitel 1.1.2.1) durchgeftihrt und beschrieben.

Abbildung 3-25: Approximierte Leistungskennlinien eines Referenzwindparks

Abbildung 3-25 zeigt das Ergebnis der Glattungsparameteranpassung fur
einen Referenzwindpark mit durchschnittlicher Anpassungsgenauigkeit. Die
Werte flr RMSE(Pgemessen,PLkL geglatet1(Vwp)) betragen bei diesem Windpark
0,16447 und Uber alle 97 verwendeten Referenzwindparks im Mittel 0,16103
(siehe Tabelle 3-2).

Es wird im oberen Teil der Abbildung anhand des relativ hohen RMSE und
der Unterschiedlichkeit zur Gumbel-Funktion Pgymper 2(Vwp) (Siehe Kapitel A3.5
im Anhang) deutlich, dass das Modell zur Glattung von summierten WEA-
Leistungskennlinien Pk gegiatet1(Vwe) aus Formel (3-27) unter Verwendung
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von Formel (3-28) den Zusammenhang zwischen gemessener Leistung
Pgemessen  UNd den aufbereiteten, aus dem Wettermodell COSMO-DE
stammenden Windgeschwindigkeiten vwp flr eine wetterdatenbasierte
Windleistungssimulation nur unzureichend genau nachbildet. Die
Windgeschwindigkeiten vwp scheinen fur eine Nachbildung der
Windleistungsmesswerte mit Hilfe des Modells zu hoch zu ausgefallen zu
sein, was auch die Untersuchungen in Kapitel A3.1 des Anhangs nahe legen.
Fur den unteren Teil der Abbildung wurde mit 7, ein weiterer Parameter zur
Kalibrierung des Glattungsmodells eingefuhrt (siehe Kapitel A3.6 im
Anhang). Mit diesem erweitert sich das Modell (auch unter Einsetzen von
Formel (3-28)) zu:

AV, -P - (V ) 1 n -V —V. jz
P ) .V — WEA LKL,skaliert \ YWEA e = v WP WEA
LKL,gegIattet,Z(nv WP) \% 77\/ -VWP ] O'n ] \/E Xp 2( 7]V 'VWP '(Tn

(3-29)
Bei diesem Modell wird der mittlere Zusammenhang zwischen gemessener
Leistung Pgemessen UNd den Windgeschwindigkeiten 7, -vwp genauer getroffen,
was der untere Teil von Abbildung 3-25 verdeutlicht. Die RMSE-Werte liegen
im Mittel nur etwas Uber denen der Gumbel-Funktion. Die Gumbel-Funktion
hingegen kann unter Vorgabe des fiur Formel (3-29) optimierten 7, den
Zusammenhang zwischen gemessener Leistung Pgemessen Und den Wind-
geschwindigkeiten 7, -vwp geringfligig weniger genau treffen wie ohne (siehe
Tabelle 3-2).

Tabelle 3-2: Ubersicht iiber die Modelle fiir Windpark-Leistungskennlinien und deren
mittlere RMSE bei Kalibrierung auf minimale RMSE gemif} Kapitel

A3.6
modellierte Leistung verwendete Formel(n) | RMSE [%)]
I:'LKL,(;jegléittet,l(VWP) (3'27) (3'28) 16,10
P kL gegtattet2(7v Vwp) (3-29) 10,31
1p Pk gegiattet.2( 7 Vwp) (3-30) 10,32
P kL gegtattet.a(7v V) (3-31) 10,40
Pk weibut 1 (7 Vwp) (3-32) (3-33) 10,18
Pk weibutt2(7v Vwp) (3-32) (3-34) 10,30

Fir das Modell zur Glattung von skalierten WEA-Leistungskennlinien wird
noch eine weitere Erweiterung vorgenommen, die sich auf die
Berucksichtigung von elektrischen Verlusten (siehe Einleitung von Teil 4)
bezieht. Es wird die Konstante 7p eingeftihrt, mit der sich das Modell zu

PLKL,geglattew (77v 'VWP) =1p - PLKL,gegIéttetZ (77\/ 'VWP)

(3-30)
ergibt. Die Verwendung dieser Konstante fihrt zu geringfligig héheren RMSE
(siehe Tabelle 3-2). Wird 7p in der Modellkalibrierung in Kapitel A3.6 im
Anhang nicht als Konstante sondern als Modellparameter verwendet,
ergeben sich unrealistische Modellparameter, z.B. ein 7 von ca. 5, ein nv
von ca. 0,03 und ein o, von ca. 16 fur unterschiedliche Referenzwindparks.
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Im Folgenden werden 3 Verbesserungsvorschlage fiur das Modell zur
Glattung von summierten WEA-Leistungskennlinien aus Formel (3-27) aus
theoretischen Uberlegungen gezogen, die tiber die Verwendung von 7, und
ne hinausgehen:

1. Berucksichtigung unterschiedlicher WEA-Leistungskennlinien

Die Leistungskennlinien der WEA einer Gruppierung kénnen sich stark
unterscheiden und sollten deshalb in geeigneter Form bei der Modellierung
der Windpark-Leistungskennlinie bertcksichtigt werden. Ein einfacher Ansatz
hierzu ist es, wie bereits in Abbildung 3-25 gezeigt, z.B. in [109]
vorgeschlagen und in [3] und in dieser Arbeit durchgefuhrt, die skalierte
WEA-Leistungskennlinie Pk saier durch die summierte WEA-Leistungs-
kennlinie Pk smmiert g€mManR Kapitel 3.6.1 zu ersetzen, sofern die WEA-
Leistungskennlinien der Gruppierung bekannt sind.
Durch die Uberlagerung der WEA-Leistungskennlinien bei der Bildung der
summierten WEA-Leistungskennlinie gehen jedoch z.T. ihre besonderen
Eigenheiten verloren. Es wird aus diesem Grund vorgeschlagen, die
Leistungskennlinie P k. weai jeder einzelnen WEA i eines Windparks gemani
Formel (3-29) zu glatten und daraufhin die geglatteten Leistungskennlinien
der n WEA des Windparks gemal3 Formel (3-25) zu uberlagern um die
Leistungskennlinie des Windparks zu erhalten. Das Modell ergibt sich dann
wie folgt:

2
" AV P wen s Viea) 1(m, vy —v
poo (77V-V ): wea -~ Tikewea,i \Vwea exp __(w
LKL gegldttet,4 wp ;‘% N, Ve O, 27 2\ 1,V -0,

(3-31)
Das Modell kann wie folgt interpretiert werden: Wenn fur einen Windpark
eine Windgeschwindigkeit vwp gegeben ist, die Windgeschwindigkeiten der
einzelnen, rdumlich verteilten WEA jedoch unbekannt sind, kann davon
ausgegangen werden, dass diese mit einer gewissen Wahrscheinlichkeit
Werte um vyp herum aufweisen. Diese Wahrscheinlichkeit wird in dem Modell
als gaulverteilt angesetzt. Die Leistungseinspeisungen der WEA sind
ebenso unbekannt wie ihre Windgeschwindigkeiten. Durch Faltung ihrer
Leistungskennlinien mit der GaulRverteilung wird der Leistungswert
berechnet, den die WEA gemald der angenommenen Wabhrscheinlichkeits-
dichtefunktion im Mittel einspeisen. Durch Summation dieser Leistungswerte
aller Anlagen ergibt sich die Einspeisung des Windparks.
Anstelle der auf die mittlere Windpark-Nabenhohe interpolierten Windpark-
Windgeschwindigkeit vywp kann in diesem Modell auch eine auf die
entsprechende Nabenhohe interpolierte Windgeschwindigkeit fir jede
einzelne WEA des Windparks verwendet werden. Dies erubrigt zwar die
Berechnung der mittleren Windpark-Nabenhéhe und die Hoheninterpolation
—oder extrapolation der WEA-Leistungskennlinien, erhéht jedoch die Anzahl
der zu bearbeitenden Zeitreihen.
Bei der Anwendung des Modells auf die WEA von 97 Referenzwindparks in
Kapitel A3.6 des Anhangs werden fir alle WEA eines Windparks dieselben
Modellparameter o, und 17, verwendet. Eine Modellkalibrierung mit
unterschiedlichen Modellparametern fur jede WEA konnte z.B. zu einer
besonders ausgepragten, unrealistischen Glattung einer einzelnen WEA-
Leistungskennlinie fihren, um etwa ihren Einfluss auf Pikgegiters ZU
minimieren. Eine gesonderte Behandlung der einzelnen WEA eines
Windparks, etwa die gezielte Ermittlung von Leistungswerten der einzelnen
WEA zur Nachbildung des Leistungswertes des Windparks, wird in dieser
Arbeit nicht verfolgt und ginge auf Kosten der Reproduzierbarkeit.
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2. Beriucksichtigung der Weibull-Verteilung
Dem Glattungsmodell aus Gleichung (3-27) liegt der Ansatz zugrunde, dass
die Windgeschwindigkeiten vwea; der unterschiedlichen WEA gemal der
Gaul3-Funktion vom Windgeschwindigkeitsmittelwert vwp der WEA-
Gruppierung abweichen. Da die Gaul3-Funktion symmetrisch ist, hei3t das,
dass eben so vielen WEA hohere wie niedrigere Windgeschwindigkeiten
unterstellt werden und ebenfalls gleiche Abweichungen vom Mittelwert, im

Mittel mit +v2/7-c,-v,, m/s. Bei einem bereits hohen Mittelwert von

beispielsweise vywp=30m/s scheint es jedoch falsch von einer symmetrischen
Verteilung von  —Vyea niei =Vwe —Viwea;  @USzugehen, da  noch hohere

Windgeschwindigkeiten unwahrscheinlicher sind als niedrigere. Ebenso ist
bei kleinen Windgeschwindigkeiten vywp nahe Om/s die Annahme einer
symmetrischen Verteilung der vweasniuci Um sie herum fraglich; kdnnen doch
unter naturlichen Umstanden bei niedrigem vyp durchaus vyea i auftreten, die
deutlich héher sind, nicht jedoch im gleichen Ausmalf niedriger, da es keine
Windgeschwindigkeitswerte kleiner Null gibt (vergleiche Abbildung 3-24 mit
Abbildung A 19 oder Abbildung A 20). Das Glattungsmodell aus Gleichung
(3-27) unterstellt jedoch negative Windgeschwindigkeiten vyeai, da Gaul3-
Funktionen nie den Wert Null annehmen. Dies fihrt auch dazu, dass das
Modell fur negative vwp Leistungswerte Pk gegiatet(-Vwe) liefert, die zwar nahe
bei null, jedoch nicht gleich Null sind. Die Unterstellung negativer
Windgeschwindigkeiten vweai entspricht neben der postulierten Symmetrie
nicht den natiurlichen Gegebenheiten. Um nur naturlich vorkommende
Windgeschwindigkeitswerte vwea; zu unterstellen, wird vorgeschlagen, deren
Weibull-Funktion fyi(vweai) (siehe Formel (3-18)) in das Modell zur Glattung
von aus Formel (3-27) einzubeziehen.

Viyp s Vi
PLKL’WEibu”’l (VWP) = ZAVWEA ) I:)LKL,summiert (VWEA) - ZAVgl( W; (\\;VEA )V )
Vivea wea * 91 Ve s Vivea

Vivea

(3-32)
Darin bezeichnet g;(vwp,vwea) das Produkt aus Weibull- und Gauf3funktion.

gl(VWP » VWEA ) = fw(VWEA ) GaUB(VWP 1 VWEA)

= E(VW_EAjkl ) e_(wv/fA)k 1 E(VWP — Vwea T

.—e —
AL A GV\/27Z'XP 2 .

Vv

(3-33)
Dieses Modell wird in Kapitel A3.6 fur 97 Referenzwindparks kalibriert und
die optimalen Modellparameter o, fur jeden Windpark bestimmt. Die
Parameter A und k der Weibull-Funktion werden gemal3 Kapitel 3.2.3 fur die
Haufigkeitsverteilung der aufbereiteten Wettermodell-Windgeschwindigkeiten
vwp @am Standort des jeweiligen Referenzwindparks ermittelt.
Es wird in Kapitel A3.6 zudem eine Variante des Modells aus Formel (3-32)
untersucht. In dieser Variante mit der Bezeichnung Pk weibun2(Vwp) wird
anstelle der Funktion gi(vwp,vwea) die Funktion (3-34) verwendet. In der
Untersuchung werden die optimalen Parameter o, fir die Referenzwindparks
ermittelt. Die mittleren RMSE fir beide Varianten sind Tabelle 3-2 zu
entnehmen.
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Glattungsmodell unter
Einbeziehung der
Weibullfunktion mit
der Turbulenz-
intensitat als
Parameter

Griinde fir die
Verwendung einer
intermittenten
Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktion anstelle
der GaulR3funktion

Glattungsmodell mit
intermittenter
Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktion

0, (Vo )‘_[VWEAJH'E_W) L op| -3 Y Ve 2
2 WP TWEA Al A VWP'Gn\/Z 2 Vwe "0
(3-34)

3. Berlcksichtigung der mdglichen Intermittenz von WEA-
Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwerten

Die Verteilung der WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwerten um den Mittelwert vyp wird laut [58] ,in
einer ersten Annaherung®, aber auch z.B. in [77] als gaul3verteilt angesetzt.
Auch die Untersuchungen an den Messdaten des Windparks Norderland in
Kapitel 2.1.2 und Kapitel A2.3 im Anhang legen diesen Schluss nahe.
Nichtsdestotrotz ist die Verwendung einer intermittenten
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion in Formel (3-27) anstelle der Gaul3funktion
weiterhin anzudenken. Hierfur gibt es folgende Grinde:

e Neben den tatsachlichen, ungestorten Windgeschwindigkeiten gibt es
eine Vielzahl von Einflissen, die in den Windgeschwindigkeitsmess-
daten des Windparks Norderland mitenthalten sind und aus diesen
nicht entfernt werden koénnen oder nicht entfernt wurden. Hierzu
zahlen z.B. Abschattungseffekte oder Messungenauigkeiten. Eine
grol3e Zahl von unabhangigen Einflissen fuhrt bei Wahrscheinlich-
keitsverteilungen jedoch dazu, dass diese sich einer Gaul3verteilung
annahern.

e Die Untersuchungen der WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen
von raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwerten wurden nur fir
bestimmte Konstellationen der zeitlichen Auflésungen (5min und 1h),
der  Zeitspannen (bis 3  Jahre und unterschiedliche
Klassenhaufigkeiten), der r&umlichen Aufldsung (die 11 WEA des
Windparks) und des Beobachtungsraums (die Flache des Windparks)
durchgefuihrt. Bei anderen Konstellationen kdnnte der intermittente
Charakter von  WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen  von
raumlichen Windgeschwindigkeitsmittelwerten zu Tage treten.

e Die Variierbarkeit des Formfaktors A lasst es zu, dass die intermittente
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion aus Formel (2-27) an eine Gaul3-
Funktion angendhert wird (je ndhert A am Wert Null liegt, desto
gaul3formiger wird die Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion). So
erweitern sich beim Ersetzen der Gaul3funktion durch die intermittente
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion die Abbildungsmdglichkeiten des
Modells zur Glattung von summierten WEA-Leistungskennlinien aus
Formel (3-27) ohne EinbufRen. Durch Einsetzten der intermittenten
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion nimmt das Modell folgende Form
an:

z 1
PLKL’WP (VWP) - Z[AVWEA ’ PWBé\,summiert(vWEA ) ’ Z[AGV : o \/ﬂ teen

Viea v=l

ool 1 Ve~V )| 1 . _1(|n(0v)—|n(ao)j2 _
P12 o ) e P2 p
(3-35)

Wie in diesem Zusammenhang, auch vor dem Hintergrund der
Verwendung von Formel (3-28), mit o, umgegangen werden kann, bedarf
noch weiterer Untersuchungen.
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Teil 4 Die Effizienz der
Windenergieeinspeisung
Wind ist physikalisch betrachtet bewegte Luftmasse. Die kinetische
Energie des Windes lasst sich als E =1mv,”ausdriicken, wobei vy
die Geschwindigkeit der Luftmasse m darstellt. Mit Hilfe des
Zusammenhangs V = A-v,, zwischen dem Volumenstrom V und
der von ihm mit der Geschwindigkeit v,, durchflossenen Flache A und des
Zusammenhangs = p-V, zwischen dem Massenstrom m und der Dichte p

der Masse (z.B. der Luft mit der Dichte 1,225kg/m3) ergibt sich die Leistung P

des Windes zu:
2

PWind(Vw): E :%'m'vw =%'p'A'VW3'
4-1)
Diese Leistung lasst sich durch Abbremsen der Luftmasse in die
mechanische Energie eines Windrotors umwandeln. Eine komplette
Umwandlung wirde jedoch einem Stoppen der Luftmasse entsprechen, ein
fortlaufender Betrieb ware dann unmdglich. Die tatsachlich theoretisch
nutzbare Leistung Pge; des Windes ist deshalb wesentlich kleiner.
Paer, (Vw):E ~p-A-VW3 “Cp Betz (Vw)ZPWind(Vw)'CP,Betz (Vw)
4-2)
Der Wert des Faktors cpge; ergibt sich aus einem Verhdltnis der
Windgeschwindigkeiten vor und hinter der Rotorebene. Er wurde von dem
Physiker Albert Betz hergeleitet [107]. Sein Maximum betragt cpge, =16/27
oder etwa 0,59. Die tatsachlich erzeugte elektrische Leistung einer WEA
macht einen noch kleineren Anteil von Pying aus, da Verluste an den Rotoren
entstehen. Nach [98] sind dies vor allem Profilverluste durch den Widerstand
des Flugelprofils, Tip-Verluste durch die Umstrémung der Fligelspitzen und
Drallverluste, die durch die Drehmomententnahme in der aktiven Radebene
entstehen, jedoch fir modere schnelllaufende WEA gering sind. Hinzu
kommen noch Verluste im Triebstrang inklusive dem Generator. All diese
Verluste, ausgedriickt durch den Wirkungsgrad mwea(vw), sind in der
Leistungskennlinie P k. wea(Vw) €iner WEA enthalten.

P wea (Vw):vamd(Vw)'CP,Betz (Vw)'UWEA (Vw)

(4-3)
Die Leistungseinspeisung eines ganzen Windparks Pyp(vy) in Abhangigkeit
der fir den Windpark gtltigen Windgeschwindigkeit v,, ergibt sich nicht nur
aus seiner Windpark-Leistungskennlinie P wp(Vw), Welche gemald Kapitel
3.6.2 aus den Leistungskennlinien der WEA des Windparks erstellt werden
kann, sondern es kommen Verluste hinzu, die nicht bereits in den WEA-
Leistungskennlinien enthalten sind. Es wird der Zusammenhang

Rwe (w’vw) =1p- PLKL,WP(VW T (w’vw ))

(4-4)
angesetzt. Darin bezeichnen 7 und nwe(@Vvy) elektrische bzw.
aerodynamische Wirkungsgrade. Der elektrische Wirkungsgrad 7p setzt sich
aus dem elektrischen Wirkungsgrad 7net, der aus den elektrischen Verlusten
in der Verkabelung der WEA des Windparks und der Anschlussanlage (siehe
[34]) resultiert, und dem Wirkungsgrad nausaie, der durch moégliche Ausfélle
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Die elektrischen
Verluste werden
durch einfache
Modelle oder lediglich
Faktoren abgebildet

der WEA des Windparks (technische Verflugbarkeit) entsteht, zusammen. Fir
gegebene WEA-Einspeisungen lasst sich der Wirkungsgrad e bei
bekannten Windparknetz und Anschlussanlage berechnen oder bei
bekannten Standorten der WEA und des Netzanschlusspunktes abschatzen.
Fir die vorliegende Arbeit wird nne allerdings wie in [3] gemaf [110] auf
0,995 der Nennleistung des jeweiligen Windparks gesetzt. Fur WEA-Ausfalle
bzw. eine reduzierte technische WEA-Verfugbarkeit naustaie konnen WEA-
interne Grunde, wie Fehler im Generator, der Leistungselektronik oder der
Steuerung, aber auch WEA-externe Grunde, wie Kurzschlisse,
Uberspannungen oder Spannungseinbriiche im Netz, verantwortlich sein
(siehe z.B. [111], [112]). FUr 7austane Wird in dieser Arbeit gemal [113] der
Wert 0,98 der Nennleistung des Windparks angesetzt. Eine Ausnahme bilden
dabei die offshore Zeitreihen des Untersuchungsszenarios 1. Bei diesen
werden die WEA-Ausfallrate und die Reparaturrate z.T. in Abhéngigkeit der
Windgeschwindigkeit gesetzt (siehe [3]). Abgesehen von dieser Ausnahme
ergibt sich der elektrische Wirkungsgrad zu 7p = 7netz* Maustaile = 0,995 - 0,98 =
0,9751. Der aerodynamische Wirkungsgrad nwe hangt von der
Windgeschwindigkeit vy, der Windrichtung @ und den Standorten,
Nabenhdhen und Schubbeiwertkennlinien der WEA des betrachteten
Windparks ab. Er ergibt sich dadurch, dass die WEA des Windparks nicht die
Windgeschwindigkeit v, sondern Windgeschwindigkeiten erfahren, die
aufgrund von Hindernissen in Windrichtung reduziert sind. Dies kdnnen u.a.
die Ubrigen WEA des Windparks sein. Ein Modell flr die gegenseitigen
Abschattungen der WEA eines Windparks bzw. fir mwe wird im folgenden
Kapitel geschildert.

4.1 Modellierung von Abschattungsverlusten

4.1.1 Windenergieanlagen

In diesem Kapitel wird eine Methode zur Modellierung gegenseitiger
Abschattungseffekte von WEA beschrieben. Die zugrundeliegenden
trigonometrischen Berechnungen, die oftmals schlichtweg mit den
Bezeichnungen ,Jensen-, Risg- oder Ainslie-Modell* zusammengefasst
werden, werden im Folgenden anschaulich ausgefiihrt. Eine Ubersicht tiber
gangige Modelle zur Berechnung von Nachlaufstromungen (engl. ,wakes)
hinter WEA bietet [114].

Es werden fur die Berechnung der Abschattungseffekte zunéchst der
Minimal- und Maximalwert der geographischen Breite und Lange von den
WEA-Koordinaten eines Windparks bestimmt. Die vier gewonnenen
Koordinaten s, Aw, on Und Ao in Grad bilden ein Rechteck, innerhalb dessen
die WEA liegen (siehe Abbildung 4-1). Die Ausdehnungen dow und dys des
Windparks in Grad sowie die Abstande der WEA vom Punkt P(Aw,os) in Ost-
West- bzw. Nord-Sud-Richtung in Grad werden unter Verwendung von
Formel (1-4) in Metern berechnet. Der Mittelpunkt des Windparks in Metern
ergibt sich zu

dow

2
N

3
Il

d

S

2
(4-5)
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Um diesen Mittelpunkt wird ein
Kreis mit dem Radius

\de,W2 +dN,82

2

r =

(4-6)

in Metern gezogen.

Aus der jeweils gultigen
Windrichtung o [°] ergeben
sich der Windrichtungsvektor

W)= (Zﬂa)j
—Cos| ——
360
47
und der so genannte
Windangriffspunkt W(w)
W(w) =—W(w)-r+m
(4-8)

in Metern, welcher sich auf
dem Windparkkreis befindet.

+ ® WEA-Standort

% ® Windpark-Mittelpunkt
=

¥ WEA 2

+

o 'd

B —

=y

s+ g

Ps

Ps + dN,S-'Q -T
A
Ay + d g2 —pe
T

gy +dowd2-r
hw +dow=ho —»
Ly + g2 +r

Abbildung 4-1: Bemessung des Beispiel-
Windparks mit 3 WEA

Der Ubersicht halber werden bis zur Gleichung (4-20) die Einheiten und die
Abhéangigkeit von W(w), v‘v(w) und den sich daraus ergebenden Variablen von

der Windrichtung nicht ausformuliert. Der Abstandsvektor zwischen diesem
Punkt W und der WEA i wird als eine Hypotenuse interpretiert und ergibt sich

Zu

a

Der Winkel zwischen einem
a, und w ergibt sich mit Hilfe
des Skalarproduktes zu

a, .WJ 360

&t ) 27

a, = acos{

(4-10)

Mit Hilfe des Winkels wird die
Lange der Ankathete b;
gemal

b, = cos( i j-|ai|
360°

(4-11)

berechnet. Bezlglich des
Abstandes der WEA i vom
Windangriffspunkt ist nur die
Ankathete von Interesse, da

| (ANEA)W |
Dweai

(4-9)

@ Windangriffspunkt
beiw=152°

Abbildung 4-2: Berechnung der windrichtungs-
abhingigen WEA-
Reihenfolge
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Berechnung der
WEA-Absténde in
Windrichtung

Berechnung von
Rotorflachen-
Projektionen auf
Rotorflachen in
Windrichtung

im Modell eine sich gleichmallig mit der Windrichtung @ ausbreitende
Windfront angenommen wird. Bei der weiteren Berechnung der
Abschattungseffekte wird davon ausgegangen, dass eine WEA i nur dann
einen Effekt auf eine WEA j austibt, sofern b; < b;.

Fur die weitere Modellierung der Abschattungseffekte sind nicht die
Abstdnde der WEA vom Windangriffspunkt, sondern ihre Abstande
zueinander in Windrichtung vonnoten. Diese Abstande d;; ergeben sich,

vergleichbar zu obigen Berechnungen, aus den geographlschen Abstands-
vektoren ¢;; der WEA zueinander,

/ c o = ﬂWEAi_ﬂ’\NEAj
J M Dweni — Pwenj ’
4-12)
und ihren Winkeln zum
Windrichtungsvektor
—acos Cii® 360
\c,.\ Ivvl Ed
(4-13)
Zu
27y ..
d,; =—cos i -‘6“‘
' 360° '
(4-14)

und stellen wiederum die
Ankatheten der recht-

Abbildung 4-3: Rotorflichenprojektionen f auf

die Ebenen gegen die Wind- - . .
richtung liegender WEA winkligen Dreiecke mit den

Hypotenusen ¢;; dar.
Fur die folgenden Berechnungen werden auch die Gegenkatheten

e.. =sin[2ﬂ7j'i}‘ﬁ-"
M 360° M

benttigt, denn es werden Projektionen der Rotordurchmesser auf die
Ebenen bezuglich der Windrichtung weiter hinter liegender WEA angesetzt
(siehe Abbildung 4-3) und Uberpruft, ob die projezierten Rotorflachen der
Durchmesser fj; sich mit den tatsachlichen Rotorflachen der Durchmesser
dweaj Uberlappen. Bei den Projektionen wird von einer Vergrof3erung der
projezierten Rotorflachen mit zunehmendem Abstand zur WEA gemali

(4-15)

f=dyen; +2-k-d,,

)i
(4-16)
ausgegangen, wobei die sogenannte Ausbreitungskonstante fur die
Nachlaufstromung oder ,wake decay Konstante* k von der Umgebung

abhéangt und z.B. nach [115] die Werte 0,075 oder 0,04 fur Binnenland- bzw.
offshore-Standorte annehmen kann. Sie lasst sich mittels
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x = arctan(k) 360
2

(4-17)

zum sogenannten Wake-Offnungswinkel x umrechnen.

Bei der Berechnung mdglicher Uberlappungen von tatsachlichen und
projezierten Rotorflachen spielen, wie Abbildung 4-4 verdeutlicht, auch die
Nabenhdhen hyea der WEA eine Rolle. Mit ihnen ergeben sich die Abstande
der Mittelpunkte der Rotorflachen zu

Qi :\/ej,iz +(hvaA,i _h\NEA,j)z .

(4-18)

2
Die Uberlappungsflache zwischen der Rotorflache ,,.[dWEAviJ einer WEA i
2

2
und der projezierten Rotorflache ,,.[f“ einer WEA j ergibt sich nach [116]
2

Zu

(4-19)
Je mehr die Rotorflache einer WEA von projizierten Rotorflachen tberlappt
wird, desto hohere Abschattungsverluste setzt das Modell an. Die
Berechnung des relativen Windgeschwindigkeitsverlusts ¢j;, den eine WEA i
durch eine WEA j erfahrt, wurde in [117] vorgestellt und in [118] um die
Beriicksichtigung des Schubbeiwertes ci(vweaj) zu

Ai(@) 2
2

erganzt. Darin bezeichnet wvwea; die an der WEA j wirksame
Windgeschwindigkeit in m/s. Fiur die Berechnung der ¢ muss eine
Sortierung der WEA nach aufsteigendem b aus Formel (4-11) vorgenommen
werden, da jedes vweaj bereits durch in Windrichtung vorgelagerte WEA
reduziert sein kann. Der 2. und 3. Faktor aus Gleichung (4-20) sind nur von
der Windrichtung ®» und den WEA-Standorten, -Rotordurchmessern und —
Nabenhdhen, nicht aber von den Windgeschwindigkeiten abhangig.

- 5 )

(4-20)
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Abbildung 4-4: Berechnung der Uberlappungsflichen von Rotoren und
Rotorprojektionen

Ihre Produkte fur alle j und i kdnnen bei der Modellierung von WEA-
Abschattungseffekten zunachst fur einen festen Wertebereich iy der
Windrichtungen berechnet und in Form der Matrix

Aea s 2 A (a) ix )
Z, (a)ﬁx ): ) : |
72' .

(4-21)

abgespeichert werden. Z;i(w) enthalt alle geometrischen Informationen und
alle Abhangigkeiten von der Windrichtung und der wake decay Konstante,
die im Modell zu den gegenseitigen WEA-Abschattungen beitragen. Bei der
spateren Verwendung von Windgeschwindigkeiten und Windrichtungen o in
Windleistungssimulationsverfahren, konnen die gultigen Z;i(w) aus den
bereits berechneten Z;i(arx) durch Interpolation gewonnen werden, was die
Berechnungsdauern deutlich reduziert.

Die an der WEA i wirksame und durch eine WEA | reduzierte Wind-
geschwindigkeit vweaij berechnet sich gemali

Vweai j (“)v VWA, j ): Vwea,j * (l_ i (a), VWA, j ))
(4-22)

Die an der WEA i wirksame und durch alle tbrigen WEA des Windparks
reduzierte Windgeschwindigkeit vwea i berechnet sich geman
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Viea,i (a)’ Ve ) =Vip - Hl_ gii (a)1 Ve )
i

= Vivp “ Twea,i (a)v Vip ) :
(4-23)

Es kann hier die fur den Windpark gultige, unreduzierte Windgeschwindigkeit
vwp Verwendet werden, da in den relativen Windgeschwindigkeitsverlusten ¢j;
alle WEA-Abschattungseffekte abgebildet sind.

Abbildung 4-5 verdeutlicht die Abnahme des relativen Windgeschwindigkeits-
verlusts ¢j; hinter einer WEA j unter ausschlief3licher Verwendung der ersten
beiden Faktoren aus Gleichung (4-20) (also ohne Berucksichtigung von
Rotorflachentberlappungen). Der 2. Faktor bewirkt eine Abnahme von ¢; mit
zunehmendem Abstand d;; der beiden WEA i und j voneinander, da hiermit
eine VergréRerung von fj; (siehe Gleichung (4-16)) einhergeht. Es wurden fir
Abbildung 4-5 ein Rotordurchmesser dweaj von 100m, eine wake decay
Konstante k von 0,06 und eine Schubbeiwertkennlinie c(vwea;) angesetzt, die
in der Abbildung bei d;;=0 aufgetragen ist.

. l:lrelativer Windgeschwindigkeitsveriust ;ﬁ ;

— — -Schubbeiwert ¢ :

10
3000 ndigheit V wEAJ
" Ly 3500 0 indgeschH

Abbildung 4-5: Modellierte Reduzierung der Windgeschwindigkeit hinter einer WEA

Direkt hinter der Anlage sind die Windgeschwindigkeitsreduzierungen am
ausgepragtesten. Die hochsten relativen Windgeschwindigkeitsverluste ¢
betragen bis zu 60% und treten im Windgeschwindigkeitsbereich um
vweaj=6m/s auf. Fir die Abhangigkeit der Windgeschwindigkeitsverluste von
der Windgeschwindigkeit ist die Schubbeiwertkennlinie mafgeblich. Ab
d;i>600m liegen die Windgeschwindigkeitsreduzierungen unter 20%, sind
aber gemall dem Modell noch bei d;; =3,5km hinter der WEA mit bis zu 2%
wirksam.
Die beschriebene Methode zur Modellierung gegenseitiger WEA-ADb-
schattungseffekte wird im Folgenden auf den Windpark ,Norderland” (siehe
Kapitel 3.1.2) angewendet und an diesem Beispiel validiert. Die 11 WEA des
Windparks sind Anlagen des Typs Tacke TW 500 mit einer Nennleistung von
500kW, einem Rotordurchmesser von 37m und einer Nabenhthe von 40m
angesetzt. Fur die Tacke TW 500 liegen zwei Leistungskennlinien vor, wovon
eine vom Hersteller angegeben, die andere nach IEC-Norm gemessen ist.
Fur die Schubbeiwertkennlinien wird mangels entsprechender Kennlinien fur
die Tacke TW 500 auf die Messungen und Herstellerangaben von WEA
eines vergleichbaren Types aus [15] zurlickgegriffen. Die Vestas V39 und die
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normierte Leistung bzw. Schubbeiwert
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04F

2 2
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[MZKW] ein vergleichbares, wenn auch etwas hoheres Rotorflache-zu-

2
37 ’g = 2,1504 [m2/kw]

Nennleistungs-Verhéltnis als die Tacke TW500 mit

auf, was sich auch in den etwas steileren Anstiegen ihrer Leistungskennlinien
widerspiegelt (siehe Abbildung 4-6).

— P: TACKE TW 500 37 (Herstellerangabe)
= P TACKE TW 500 37 (gemessen)

— P: TURBOWINDS T400-34 (Herstellerangabe)
= P: TURBOWINDS T400-34 (gemessen)

— P: VESTAS V39 500 (Herstellerangabe)

s P VESTAS V39 500 (gemessen)

----- ¢, TURBOWINDS T400-34

_____ ¢, VESTAS V39 500

Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung 4-6: Auswahl der Schubbeiwertkennlinien ct zur Modellierung des
Windparks Norderland

Abbildung 4-7 zeigt die so genannten Windeffizienzfelder mweaj(@vwe) aus
Formel (4-23) fur die WEA Nr.1 (links) und WEA Nr.11 (rechts) des
Windparks Norderland. Es wurden flr die Abbildung Schubbeiwertkennlinien
des Typ Vestas V39, eine wake decay Konstante von k=0,06 und alle
Kombinationen der Windgeschwindigkeiten vyp von Om/s bis 25m/s mit einer
Schrittweite Avyp=0,01m/s und der Windrichtungen @ von 0° bis 360° mit
einer Schrittweite Aw=1° verwendet.

Abbildung 4-7: Modellierte Windeffizienzfelder der WEA Nr.1 (links) und Nr.11 (rechts)
des Windparks Norderland

Die WEA Nr.1 erfahrt die starksten Windgeschwindigkeits-Reduzierungen
aus sudsudostlicher Richtung (7wea1(167°, 5m/s)=0,51) und schwachere aus
Ostlicher bzw. suddstlicher im Windrichtungsbereich um die 138°, 125°, 107°
und 80° mit Werten von 7wea1 zwischen 0,84 und 0,9. Die WEA Nr. 11 wird
hingegen besonders stark aus nordnordwestlicher Richtung abgeschattet
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(mwea11(345°, 8,27m/s)=0,56) und schwécher bei westlichen Windrichtungen
um die 318°, 304°, 285°, 257°und 230° mit 7wea11-Werten zwischen 0,86 und
0,9. Das Modell zur Berucksichtigung von gegenseitigen WEA-
Abschattungen hat die WEA-Anordnung des Windparks Norderland
(vergleiche Abbildung 3-4) korrekt abgebildet.

Im Folgenden soll die wake decay Konstante anhand der gemessenen WEA-
Windgeschwindigkeiten des Windparks kalibriert werden. Um die Rechen-
dauer fur die Validierung zu begrenzen wird lediglich das Zeitintervall der
Messungen vom 16.2.2002 14:00 Uhr bis 20.2.2002 1:00 Uhr betrachtet, das
1000 5min-Zeitschritten aufweist und sich abwechslungsreich hinsichtlich
Windgeschwindigkeit und -richtung darstellt (siehe Abbildung 4-8). In der Ab-
bildung ist die mittlere Windgeschwindigkeit dargestellt, die sich als Mittelwert
der 11 WEA-Windgeschwindigkeiten des Windparks Norderland ergibt.

30

—— gemessene Windrichtung [°]
—— mittlere gemessene Windgeschwindigkeit [m/s] !

) | 4 I 1 | |
. 0
16.02.2002 12:00 17.02.2002 00:00 17.02.2002 12:00 18.02.2002 00:00

Datum und Uhrzeit

Abbildung 4-8: Windrichtung und mittlere Windgeschwindigkeit im Zeitraum fiir die
Validierung des Abschattungsmodells

Die Abschattungseffekte werden durch unterschiedliche Methoden
berechnet, die im Folgenden beschrieben werden. Allen Methoden ist
gemein, dass die Windrichtung verwendet wird, die am Messmast in der
Nahe des Windparks gemessen wurde. Die Methoden unterscheiden sich
bezuglich der Windgeschwindigkeit vwp, die fur jeden Zeitschritt vor der
Berechnung der Abschattungseffekte fur alle WEA angesetzt wird. Bei der
Methode ,VQ© ist dies die Topanemometer-Windgeschwindigkeit der WEA
des Windparks Norderland, die sich zum jeweiligen Zeitschritt am nachsten
zum Windangriffspunkt befindet. Bei der Methode ,VMM® ist dies die am
Messmast gemessene und gemafl Formel (3-19) mit der Rauhigkeitslange
von 0,0377m auf 40m HOhe interpolierte Windgeschwindigkeit. Bei der
Methode ,VMAX® ist es die maximale an den Topanemometern der WEA
gemessene Windgeschwindigkeit des Zeitschritts, die ggf. noch mit dem
Faktor 1,05, 1,1 oder 1,2 multipliziert wird (Methodenbezeichnung:
,1,05VMAX*, ,1,10VMAX®*, ,1,20VMAX*). Desweiteren unterscheiden sich die
Methoden beziglich der fur alle WEA angesetzten Schubbeiwert-Kennlinie.
Die Methode ,CV39“ setzt die Schubbeiwert-Kennlinie der Vestas V39, die
Methode ,CT400“ die Schubbeiwert-Kennlinie der Turbowinds T400 an.
Zudem wird danach unterschieden, ob nur die 11 WEA des Windparks
Norderland (Methode ,11WEA®) oder die 49 weiteren WEA verwendet
werden (Methode ,60WEA®), die sich in der Nahe des Windparks befinden
(siehe Abbildung 3-4). Als Gutemall fur die Modellierung der
Abschattungseffekte werden die RMSE zwischen allen gemessenen und
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modellierten Windgeschwindigkeit der WEA des Windparks Norderland
herangezogen. Abbildung 4-9 zeigt die Zusammenhange zwischen den
RMSE und den wake decay Konstanten bei unterschiedlichen Methoden-
zusammensetzungen.
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Abbildung 4-9: Zusammenhinge zwischen RMSE und k bei den unterschiedlichen
Methoden zur Modellierung der WEA-Abschattungen

Wie anhand der geringeren RMSE der blauen Linie im Vergleich zur griinen
im linken Teil der Abbildung =zu erkennen ist, scheint die
Schubbeiwertkennlinie der Vestas V39 die tatsachlichen Schubbeiwert-
kennlinien der WEA besser zu treffen als die Turbowinds T400. Die Ver-
wendung der Windgeschwindigkeiten des Messmastes (hellblaue Linie) fuhrt
zu deutlich hoéheren RMSE als die Verwendung der Topanemometer-
Windgeschwindigkeiten (VQ), da deren Messwerte als Bezug bei der RMSE-
Bildung dienen. Die geringsten RMSE werden im linken Teil der Abbildung
bei wake decay Konstanten im Bereich von 0,2 bis 0,25 erreicht. Dieser
Wertebereich liegt deutlich Uber dem in [115] erw&hnten moglichen
Wertebereich fur wake decay Konstanten von 0,04 bis 0,075. Dies lasst
darauf schliel3en, dass in der Modellierung bestimmte Abschattungseffekte
nicht bertcksichtigt wurden und diese durch die unrealistisch hohen Werte
der wake decay Konstanten ausgeglichen werden.

Die nicht berucksichtigten Abschattungseffekte kdnnten von den 49 WEA
herrtihren, die sich in unmittelbarer Umgebung der 11 WEA des Windparks
Norderland befinden. Die Mitbertcksichtigung dieser WEA fihrt im linken Teil
der Abbildung jedoch auch nicht zu geringeren Werten fur die wake decay
Konstante bei minimalem RMSE (rote Linie). Dies wird erst durch die
Annahme von hoheren Windgeschwindigkeiten vyp fur die in Windrichtung
vorderste der 60 WEA im rechten Teil von Abbildung 4-9 erreicht. Je hdher
die angesetzte Windgeschwindigkeit ist, bei desto geringeren Werten fir die
wake decay Konstante erreichen die RMSE ihr Minimum.

Wegen unbekannten Einflissen auf die WEA des Windparks Norderland und
unbekannten Windgeschwindigkeiten der umgebenden WEA ist es nicht
mdoglich die tatséchliche wake decay Konstante des Windparks oder eine
optimal anzusetzende Windgeschwindigkeit vwp zu ermitteln. Nach [97]
lassen sich wake decay Konstanten jedoch unter Vorgabe der Rauhigkeits-
lange des Terrains abschatzen. Es kann unter Verwendung von Formel
(3-17) der Zusammenhang

122



(4-24)

angesetzt werden. Mit der Rauhigkeitslange von 0,0377m ergibt sich fur den
Windpark Norderland eine wake decay Konstante von 0,0718.

4.1.2 Windparks

Falls die WEA-Standorte eines Windparks nicht bekannt sind, kdnnen seine
WEA-Abschattungseffekte nur abgeschéatzt werden. Zu diesem Zweck kann,
wie fur das Untersuchungsszenariol in Kapitel A1.4 des Anhangs, eine
mittlere  Windeffizienzkennlinie mwe(vwp) verwendet werden, die eine
Reduzierung der fur den Windpark gultigen Windgeschwindigkeit vyp in
Abhangigkeit ihrer selbst bewirkt. Zur Bestimmung einer mittleren
Windeffizienzkennlinie muissen die WEA-Standorte einiger Windparks
bekannt sein. Fur diese WEA werden die Windeffizienzfelder mweai(@,vy) aus
Gleichung (4-23) fur feste Windgeschwindigkeitswerte vyp, bspw. von Om/s
bis 25m/s mit einer Schrittweite Avyp, und Windrichtungswerte @, bspw. von
0° bis 360° mit einer Schrittweite Aw, berechnet. Die nweai(®,vwp) werden fur
jeden Windpark gemittelt, wobei die Mittelung mit einer Leistungsgewichtung
durchgefuhrt wird, d.h. WEA i mit hohen Nennleistungen P, wea,i fallen starker
ins Gewicht.

M (@ Vo) Pren
U CATSEDS eat (9 Vue ) Prven

i Z I:)n,WEA,i

(4-25)

Die sogenannte Windeffizienzkennlinie mwe(vwe) eines Windparks ergibt sich
aus der Mittelung seines Windeffizienzfeldes nmwe(@vwp) Uber alle
Windrichtungen, wobei bei der Mittelung die relativen Haufigkeiten der
Windrichtungen h(@) (siehe Abbildung 3-3 rechts fir das Beispiel
Norderland) bericksichtigt werden

Thwe (VWP ) = Zi:nwp (a)i Ve ) h(wi )

(4-26)

Abbildung 4-10 zeigt das Windeffizienzfeld (links) und die Windeffizienz-
kennlinie (rechts) des Windparks Norderland. Im Windeffizienzfeld spiegelt
sich wider, dass die WEA des Windparks in zwei Reihen auf der Nord-Sud-
Achse ausgerichtet sind. Windgeschwindigkeiten, die genau in dieser Achse
auf die WEA treffen, werden am starksten durch Abschattung reduziert.
Anhand der Windeffizienzkennlinie im rechten Teil der Abbildung wird
deutlich, dass die Schrittweite Avyp zwischen den zur Erstellung des Wind-
effizienzfeldes herangezogenen Windgeschwindigkeiten unerheblich fur den
Verlauf der Windeffizienzkennlinie ist, sofern sie nicht groRer als die
Schrittweite der verwendeten Schubbeiwertkennlinie ist. Es fallt auf, dass der
Verlauf der Windeffizienzkennlinie des Windparks Norderland der
gespiegelten Schubbeiwertkennlinie (1-0,04ct(vwp)) ahnelt.

Aus diesem Grund wird in einem ersten Ansatz als Modell fur Windeffizienz-
kennlinien eine mit dem Faktor f skalierte Spiegelung der verwendeten
Schubbeiwertkennlinie ci((vwe) vorgeschlagen:
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Berechnung der
mittleren
Windeffizienzkennlinie
auf Grundlage des
Grof3teils der WEA in
Deutschland

M, e (VWP)=1_ f "G (VWP)

(4-27)
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Abbildung 4-10: Windeffizienzfeld (links) und Windeffizienzkennlinie (rechts) des
Windparks Norderland
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Abbildung 4-11: mittleres Windeffizienzfeld (links) und Windeffizienzkennlinien (rechts)
aller Windparks in Deutschland

Eine mittlere Windeffizienzkennlinie ergibt sich aus der Mittelung von Wind-
effizienzkennlinien mehrerer Windparks. Mit ihr sollen fir Windparks, deren
genauen WEA-Standorte nicht bekannt sind, die Windgeschwindig-
keitsreduzierungen durch WEA-Abschattungen abgeschatzt werden. Zur
Bestimmung einer mittleren Windeffizienzkennlinie werden im Folgenden die
19221 WEA aus Kapitel 1.1.1.1, deren genauen Standorte bekannt sind,
herangezogen. Jeder dieser WEA werden gemal3 Kapitel A1.1 die mittlere
Schubbeiwertkennlinie aus Abbildung A 3 sowie die mittlere Nennleistung,
die mittlere Nabenhthe und der mittlere Rotordurchmesser desjenigen PLZ-
Gebietes zugeordnet, in dem sie sich befindet. Die 19221 WEA werden
gemal Kapitel 1.1.2.3 Clustern zugeordnet, wobei eine Einzel-WEA-Distanz
vom einem Kilometer verwendet wird. Es ergeben sich daraus 1358 Cluster
mit nur einer, 549 Cluster mit genau zwei und 1815 Cluster mit mindestens 3
WEA. Fir jedes der Cluster mit mehr als einer WEA wird gemald Kapitel
4.1.1 und Formel (4-25) das Windeffizienzfeld berechnet. Von Abschattungs-
effekten zwischen Clustern wird dabei nicht ausgegangen. Aus jedem
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Windeffizienzfeld wird anschlieend gemal Formel (4-26) und unter
Verwendung von COSMO-DE-Windrichtungsstundenwerten des Jahres 2012
in 73m uber dem Grund die Windeffizienzkennlinie des Clusters berechnet.
Als Resultat dieser Berechnungen zeigt der linke Teil Abbildung 4-11 das
Windeffizienzfeld, das sich fur alle 17863 WEA ergibt, die sich in einem
Cluster mit mindestens zwei WEA befinden. Es zeigen sich zwei deutliche
lokale Minima bei Windgeschwindigkeiten von 7m/s und Windrichtungen von
0° bzw. 360° und 180° mit nwp-Werten von ca. 0,92. Bei Winden aus Siuden
und Norden sind die Abschattungsverluste in Deutschland im Mittel am
hochsten. Die WEA scheinen auf3ergewohnlich oft in Nord-Sid-Richtung
aneinandergereiht zu sein, um die Winde in Hauptwindrichtung (West-Ost)
ohne gegenseitige Abschattungsverluste nutzen zu kénnen. Es sind jedoch
nicht genau 90° (Ost) und 270° (West), bei denen die geringsten
Abschattungsverluste auftreten, sondern 50° (Nordost) und 230° (Stdwest).
Hier fallen die nwp-Werte nicht unter 0,95.

Der rechte Teil von Abbildung 4-11 zeigt die 2364 Windeffizienzkennlinien,
die sich fur die Cluster mit mehr als einer WEA ergeben, sowie deren
Mittelung als dicke schwarze Linie. Es stechen vier Cluster heraus, deren
Windeffizienzkennlinien unter einen Wert von 0,8 fallen. An diesen vier
Kennlinien wird deutlich, dass die Verlaufscharakteristiken der Windeffizienz-
kennlinien fur unterschiedliche Windparks durchaus unterschiedlich sind und
nicht in jedem Fall der gespiegelten Schubbeiwertkennlinie &hneln wie in
Abbildung 4-10. Zur Uberprufung, inwieweit das Modell aus Gleichung (4-27)
zur Nachbildung von Windeffizienzkennlinien geeignet ist und inwieweit seine
Genauigkeit und sein Parameter f von Eigenschaften der Windparks
abhangen, wurde es fur Abbildung 4-12 an die Windeffizienzkennlinien der
2364 Cluster mit mehr als einer WEA gemalR der Methode der kleinsten
Fehlerquadrate angepasst. Die Windpark-Eigenschaft ,WP-Flache gibt die
Flache gemal Kapitel 1.1.2.3 aller Cluster mit mehr als zwei WEA an. Die
Windpark-Eigenschaft ,maximale WEA-Distanz* entspricht dem Maximum
aller Abstande der WEA eines Clusters mit mehr als einer WEA zueinander.
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Abbildung 4-12: Abhingigkeit des Giitemafles und des Parameters des Modells fiir
Windeffizienzkennlinien von Windpark-Eigenschaften

Die RMSE fallen in einen Wertebereich von ca. 0 bis ca. 0,036 und betragen
im Mittel 0,0016. Eine eindeutige Abhangigkeit des RMSE oder des Modell-
parameters f von den Windpark-Eigenschaften ist nicht auszumachen. Es
lasst sich zusammenfassen, dass es nicht moglich ist unter Vorgabe einer
Windpark-Eigenschaft und unter Verwendung von Formel (4-27) eine
Windeffizienzkennlinie zu erstellen; hierfur ist weiterhin die Kenntnis der
WEA-Standorte Voraussetzung.
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Zusammenfassung

In der vorliegenden Arbeit wurden statistische und mathematisch-physikalische
Modelle zur Abbildung von raum-zeitlichen Eigenschaften der Windenergie-
einspeisung vorgestellt, die sich zu wetterdatenbasierten Windleistungssimulations-
verfahren fiur die Generierung von Zeitreihen der Windenergieeinspeisung
zusammensetzen lassen (siehe Abbildung A 11 und Abbildung A 12 des Anhangs als
Beispiele). Es wurden die vier Ubergeordneten Eigenschaften ,Dezentralitat’,
,Variabilitat, ,Wetterabhangigkeit® und ,Effizienz® der Windenergieeinspeisung
behandelt und die vorliegende Arbeit entsprechend in vier Teile geteilt.

Zur Erfassung der Dezentralitdt der Windenergieeinspeisung in Teil 1 wurden in
Kapitel 1.1.1.2 MafR3zahlen fur die raumliche Verteilung von WEA und installierten
Windleistungen bestimmt, zu denen neben der Standarddistanz auch das nearest-
neighbour-Mal3, der Hoover Index und der Gini-Index zahlen. Zur Bestimmung dieser
Mafl3zahlen wurden die exakten Langen- und Breitengradangaben des Grol3teils aller
Windenergieanlagen (WEA) in Deutschland (siehe Kapitel 1.1.1.1) herangezogen
und in kartesische Koordinaten umgerechnet um einen flachentreuen
Kartennetzentwurf zu erreichen. Die Bestimmung der genannten Mal3zahlen ist im
Bereich Windenergie genauso als neuartig wie die Verwendung der exakten
Standortsdaten fur ganz Deutschland einzustufen. Die exakten WEA-Koordinaten
dienten in Kapitel 1.1.2.3 auch zur Definition von Windparks nach geographischen
Gesichtspunkten, indem sie einem Clusterverfahren unterzogen wurden. Nach
Festlegung einer Clusterdistanz konnten fur die so gebildeten Windparks die
Eigenschaften ,WEA-Anzahl“, ,WEA-Standarddistanz® und ,Windpark-Flache*
bestimmt werden. Zur Berechnung der Windparkeigenschaft ,mittlere Windpark-
Nabenhéhe* wurde in Kapitel 1.1.2.4 eine innovative Berechnungsvorschrift
hergeleitet, die die logarithmische Zunahme von Windgeschwindigkeiten mit
zunehmender Hohe Uber dem Grund bericksichtigt. Die in Kapitel 1.1 fur den
zuriickliegenden Stand des Windenergieausbaus bestimmten Malf3zahlen und
Windparkeigenschaften dienten in Kapitel A1.6 des Anhangs als Referenz fur die in
den Kapiteln A1.4 und A1.5 des Anhangs beschriebenen und gemalf} den Methoden
aus den Kapiteln 1.2, A1.3, Al.4 und Al.5 erstellten Zukunftsszenarien des
Windenergieausbaus. Diese Methoden umfassen die Berlcksichtigung der
Bodenbedeckung, von baurechtlichen Vorschriften, der Windverhaltnisse und
heutigen WEA-Standorte, sowie Annahmen zum WEA-Flachenbedarf, dem
maximalen Anlagenalter, dem Repoweringanteil und den zukinftigen WEA-
Nabenhdhen und gehen mit dieser Fille an Bertcksichtigungen Uber gangige
Windenergieszenarienentwicklungen hinaus.

Die Variabilitat der Windenergieeinspeisung wurde in Teil 2 durch die Untersuchung
und Modellierung von Windleistungs- und Windgeschwindigkeitsfluktuationen sowie
von Windleistungsinkrementen behandelt. In Kapitel 2.1.1 wurde aufgewiesen, dass
die Intermittenz von Windleistungs- und Windgeschwindigkeitsfluktuationen von der
zeitlichen Auflésung der Messwerte, der Lange des Zeitraums zur Bildung der
Bezugsmittelwerte und der Methode fir ihre Normierung abhéngt. Die hierflr
angewendeten Berechnungsvorschriften wurden in Kapitel 2.1.2 auf die Bildung von
WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen Windgeschwindigkeits-
mittelwerten Ubertragen und nachgewiesen, dass diese hinsichtlich des gesamten
Messzeitraums intermittent, fir einzelne Zeitschritte jedoch gaufverteilt sind. Die
vorliegende Arbeit stellt diese Untersuchung erstmals in Zusammenhang zur
Glattung von Windpark-Leistungskennlinien in Kapitel 3.6.2. In Kapitel 2.2 wurde mit
dem Einsetzen von passenden 15min-Windgeschwindigkeitssequenzen in ein
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gegebenes Stundenraster von Windgeschwindigkeitsmittelwerten und den
anschlieBenden Zeitreihenglattungen zur Vermeidung von Springen zwischen den
eingesetzten Sequenzen und zur Abbildung von raumlichen
Vergleichmaligungseffekten eine einfache Methode zur Modellierung von
Windgeschwindigkeitsfluktuationen bzw. zur Erhéhung der zeitlichen Auflésung von
Windgeschwindigkeitszeitreihen beschrieben. In Kapitel 2.3.1 wurde gezeigt, dass
die Haufigkeitsverteilungen von Windleistungsinkrementen in Abhéangigkeit der
zeitlichen Auflésung eine ahnlich intermittente Form wie die Haufigkeitsverteilungen
von Windleistungsfluktuationen aufweisen. Zur Untersuchung der Abhangigkeit
dieser Intermittenz von der rdaumlichen Ausdehnung der Windenergieeinspeisung
wurde in Kapitel 2.3.2 die Einspeisung von nach zwei unterschiedlichen Methoden
gebildeten  Windparkgruppen betrachtet und nachgewiesen, dass die
Vergleichmalligung ihrer Einspeisungen mit zunehmender Gruppengréf3e nicht auf
die raumliche Verteilung, sondern auf die statistische Unabhangigkeit der einzelnen
Windparkeinspeisungen zuruckzufuhren ist. Fur weiterfihrende Untersuchungen zur
raumlichen  VergleichmaRigung der Windenergieeinspeisung sind groRRere
Mittelungszeitraume und raumliche Autokorrelationsanalysen in Betracht zu ziehen.
In Kapitel 2.4 wurde ein Modell unter Verwendung zweier unterschiedlicher
Fehlermalle an die intermittenten Haufigkeitsverteilungen der Windleistungs-
inkremente der erwahnten Windparkgruppen angepasst. Die beiden Modellparameter
wurden durch ihre nachgewiesene Abhéngigkeit von der Standardabweichung der
Windleistungsinkremente der Windparkgruppen und von der Windparkanzahl
innerhalb der Windparkgruppen ersetzt und somit eine Vereinfachung des Modells
erzielt.

In Teil 3 der vorliegenden Arbeit wurden Modelle zur Nachbildung der Wetter-
abhangigkeit der Windenergieeinspeisung beschrieben. Das Modell des logarith-
mischen Windprofils aus Kapitel 3.2.1 diente zur Hoheninterpolation der Wetter-
modellwindgeschwindigkeiten aus Kapitel 3.1.1 auf mittlere Windpark-Nabenhdhen.
Die Umwandlung der Windgeschwindigkeiten in die Windenergieeinspeisung eines
Windparks erfolgte unter Verwendung von WEA-Leistungskennlinien aus Kapitel 3.3
und Modell-WEA-Leistungskennlinien aus Kapitel 3.4. Erstere erfuhren mit der
Erweiterung gemafl Kapitel 3.3.1, der Hoheninterpolation oder —extrapolation geman
Kapitel 3.3.2 sowie der Luftdichtekorrektur gemafR Kapitel 3.3.3 Modellierungs-
maflnahmen, welche sie flir wetterdatenbasierte Windleistungssimulationen ver-
wendbar machen. WEA- und Modell-WEA-Leistungskennlinien wurden in Kapitel
3.6.1 zur Nachbildung von Windpark-Leistungskennlinien (siehe Kapitel 3.5)
zunachst Uberlagert und anschlieBend gemald Kapitel 3.6.2 geglattet. Fir die
Glattung wurden sechs Variationen der Methode aus [58] vorgeschlagen, von denen
vier auf das lineare Modell fiir Turbulenzintensitaten aus Kapitel 3.2.2 zuriickgreifen.
Die Variationsvorschlage beinhalten die Einfihrung eines weiteren Modellparameters
zur Abbildung von Windgeschwindigkeitsverlusten, die Einfiihrung eines Faktors zur
Abbildung von Leistungsverlusten, die Beriicksichtigung der unterschiedlichen WEA-
Leistungskennlinien der Windparks und deren Uberlagerung nach Glattung, zwei
Varianten der Einbeziehung von Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen aus
Kapitel 3.2.3 zur Modellierung der Haufigkeitsverteilungen der Windgeschwindig-
keiten sowie die Verwendung von intermittenten Wahrscheinlichkeitsdichte-
funktionen. Letzteres kann zur Bericksichtigung mdglicherweise intermittenter
Verteilungen der WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen um die
Windgeschwindigkeitsmittelwerte der Windparks dienen. Diese Intermittenz wurde in
den Kapiteln 2.1.2 und A2.3 zwar nicht nachgewiesen, es bedarf aber diesbeziiglich
noch weitergehender Untersuchungen mit einer umfangreicheren Grundlage an
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Windgeschwindigkeitsmessdaten von WEA ein und desselben Windparks. Kapitel
3.6.2 stellt mit seinen Untersuchungen und Verbesserungsvorschlagen zur Methode
zur Glattung von Leistungskennlinien den innovativsten Teil der vorliegenden Arbeit
dar.

In Teil 4 wurden Einflisse behandelt, die die Effizienz der Windenergieeinspeisung
aus Windparks reduzieren. Hierzu zahlen windparkinterne elektrische Verluste und
die technische WEA-Verfugbarkeit, die in der vorliegenden Arbeit durch empirisch
ermittelte Faktoren Beriicksichtigung fanden. Zur Modellierung der aerodynamischen
Verluste, die sich durch die gegenseitigen Abschattungen der WEA eines Windparks
ergeben, wurden in Kapitel 4.1.1 die zugrundeliegenden trigonometrischen
Funktionen genau ausgefuhrt und veranschaulicht. Auch wenn die Verwendung der
Funktionen géngige Praxis zur Berechnung gegenseitiger WEA-Abschattungseffekte
ist, mangelte es bisher an ihrer genauen Beschreibung. Das Verdienst der
vorliegenden Arbeit ist aber weniger hier, als in der Integration der Methode in das
Verfahren zur grof3flachigen Simulation der Windenergieeinspeisung zu suchen.
Aufgrund unbekannter Windgeschwindigkeiten und WEA-Typen in der Umgebung
liel3 sich das Modell nicht eindeutig an die Messdaten eines Windparks anpassen. In
Kapitel 4.1.2 wurde mit Hilfe des Modells und auf Grundlage des zu Windparks
geclusterten Grol3teils der Windenergieanlagen in Deutschland erstmals die mittlere
Windgeschwindigkeitsreduzierung in  Deutschland in  Abhangigkeit  der
Windgeschwindigkeit berechnet.

In den Kapiteln 4.1.2, A3.5 und A3.6 konnte keine Abhangigkeit der dort behandelten
Modellparameter von Windparkeigenschaften wie Nennleistung, WEA-Anzahl,
Windparkflache und WEA-Standarddistanz nachgewiesen werden. Sowohl die
mannigfaltigen, untereinander abhangigen Einflisse auf die Windenergie-
einspeisung, als auch die in der vorliegenden Arbeit betrachtete, fir den Nachweis
einer Abhangigkeit evt. zu geringe zeitliche Auflésung von 15 Minuten bzw. einer
Stunde koénnten Grunde hierflr sein, was auch fur die in Kapitel 2.3.2 festgestellte
Unabhangigkeit der GleichmaRigkeit der Windenergieeinspeisung von Windpark-
eigenschaften gilt. Multiple lineare Regressionsanalysen und die Verwendung von
Wettermodell- und Leistungsmessdaten hoherer zeitlicher Auflésung kénnten in
weiterfiuhrenden Untersuchungen die Modelle dieser Arbeit in Abhéangigkeit der
Windparkeigenschaften setzen. Ziel weiterfihrender Untersuchungen sollte auch die
Bericksichtigung der gegenseitigen Abhéangigkeit der Modelle zur Glattung von
Windpark-Leistungskennlinien (Kapitel 3.6.2) und zur Berucksichtigung von WEA-
Abschattungseffekten (Kapitel 4.1.1) im Rahmen von wetterdatenbasierten
Windleistungssimulationsverfahren sein.

Vornehmliches Ziel der vorliegenden Arbeit war es statistische und mathematisch-
physikalische Modelle zur Quantifizierung heutiger und zur Abbildung zukinftiger
raum-zeitlicher Charakteristiken der Windenergieeinspeisung zu entwickeln und zu
wetterdatenbasierten Windleistungssimulationsverfahren zusammenzusetzen. Die
Modelle ermdglichen die Bericksichtigung einer Vielzahl von raum-zeitlichen
Eigenschaften der Windenergieeinspeisung im Simulationsverfahren, das aufgrund
dieser Komplexitat als innovativ anzusehen ist. Es stand im Hintergrund die Modelle
auf Robustheit zu prifen und die Zuverlassigkeit und Vertrauensbereiche der
Ergebnisse sowie deren Abhangigkeit von der Messdatenfrequenz, den
Mittelungszeitraumen und Messdauern zu ermitteln. Derartige Untersuchungen
sollten auch Gegenstand weiterfuhrender Arbeiten sein.
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Al Anhang Teil 1

Al.1 Verknupfung von WEA-Standorts- und WEA-Stammdaten

Eine vollstandige Verknipfung der exakten WEA-Standortsangaben aus [19] mit den
WEA-Stammdaten des Kapitels 1.1.1.1 konnte bisher nicht realisiert werden.
Allerdings kann in den WEA-Stammdaten der 29.7.2007 als das Datum identifiziert
werden, an dem die Anzahl von 19221 in Betrieb befindlichen WEA gegeben ist. Zur
Berechnung dieses Datums werden die WEA-Stammdaten nach dem Inbetrieb-
nahmedatum sortiert und die WEA-Anzahlen mit zunehmenden Inbetriebnahme-
datum kumuliert, wobei WEA, deren Ausscheidedatum in den jeweiligen Kumu-
lations-Zeitraum fallen, nicht mitgezahlt werden. Abbildung A 1 zeigt die auf diese
Weise zeitlich kumulierte WEA-Anzahl.
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Abbildung A 1: Kumulierte WEA-Anzahl und Ermittelung des Giiltigkeitsdatums sowie der
zugehorigen Nennleistung fiir die WEA-Anzahl von 19221

Neben der kumulierten WEA-Anzahl ist in der Abbildung die kumulierte Nennleistung
der WEA aufgetragen. Es lasst sich ablesen, dass die 19221 WEA eine Summen-
nennleistung von ca. 21,4GW aufweisen. lhre mittlere leistungsgewichtete Naben-
hohe betragt ca. 70m, ihr mittlerer leistungsgewichteter Rotordurchmesser ca.
56,6m. Ein erster Schritt fur die Verknupfung der exakten WEA-Standorte mit den
WEA-Stammdaten ist die Ermittlung, in welche Postleitzahlengebiete (PLZ-Gebiete)
die exakten Standorte geographisch fallen. Die Grenzverlaufe der PLZ-Gebiete
liegen als Polygone mit Langen- und Breitengradangaben vor. Bei 715 von den
insgesamt 2063 PLZ-Gebieten mit installierter Windleistung 2007 stimmt die WEA-
Anzahl aus den WEA-Stammdaten und den zugeordneten exakten WEA-Standorten
genau Uberein. Das entspricht 3463 WEA. Dass die WEA-Anzahlen flr die Gbrigen
PLZ-Gebiete nicht Ubereinstimmen, kdnnte zum Teil daran liegen, dass die PLZ-
Angaben aus den WEA-Stammdaten nicht Gber eine geographische Zuordnung der
Einzelanlagen erhoben wurden. In Abbildung A 2 sollten beispielsweise laut WEA-
Stammdaten 8 WEA existieren. Die eine WEA in der Nahe der WEA innerhalb des
PLZ-Gebietes wird in den WEA-Stammdaten vermutlich dem gezeigten PLZ-Gebiet
zugeordnet. Nicht fur alle PLZ sind derartige Fehlzuordnungen eindeutig zu
erkennen. Eine automatisierte Fehlererkennung und Zuordnung stellt eine
anspruchsvolle, bisher nicht bewaltigte Herausforderung dar. Hierbei kénnte die
Clusterungsmethode aus Kapitel 1.1.2.3 hilfreich sein.
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Abbildung A 2: Zuordnung von WEA-Standorten zu PLZ-Polygone

Fir die Berechnung der deutschlandweiten WEA-Abschattungseffekte in Kapitel
4.1.2 und Kapitel A4.1 des Anhangs ist eine Vorgabe der Nabenhdhen und Rotor-
durchmesser der 19221 WEA notwendig. Dies wird in einem ersten Ansatz dadurch
erreicht, dass den WEA die entsprechenden Mittelwerte der PLZ-Gebiete zugeordnet
werden. Uber die PLZ-Gebietsangaben lassen sich die 19221 WEA-Standorte, die
WEA-Stammdaten und die WEA-Daten aus [14] miteinander verknipfen. Hierdurch
lassen sich fur jedes PLZ-Gebiet ein Mittelwert der WEA-Nennleistung, -Nabenhdhe
und -Rotordurchmesser, aber auch eine mittlere Leistungskennlinie und Mittelwerte
fur die Rauhigkeitlange, die Vollaststunden und Ertrdge bestimmen. Bei den
Auswertungen der Berechnungen der Abschattungseffekte ist zu beachten, dass die
Verwendung derselben Nabenhohe fur alle WEA eines PLZ-Gebietes zu einer
Uberschatzung der Abschattungseffekte fuhrt. Fir die ebenfalls vorzugebende
Schubbeiwert-Kennlinie wird fur jede WEA die Mittelung aus den 25 fir diese Arbeit
vorliegenden Schubbeiwertkennlinien (siehe Abbildung A 3) angesetzt.
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Abbildung A 3: Schubbeiwertkennlinien von 25 WEA



Al.2 UTM-Kartennetzentwurf

Fur die Umwandlung von geographischen Koordinaten in Langen- und Breitengraden
in sogenannte UTM-Koordinaten in Kapitel 1.1.1.2 wird als Modell fur die Gestalt der
Erde nicht mehr eine Kugel, sondern der Bezugsellipsoid "WGS 84" (World Geodetic
System 1984) mit der grof3en Halbachse a von 6378137m und der kleinen Halbachse
b von 6356752m verwendet. Wird stattdessen fir a und b ein einheitlicher Wert
verwendet, ergibt sich eine Kugelprojektion. Es kann hierbei z.B. der Wert 6371km
angesetzt werden, der sich fur den Erdradius bei einer flachengleichen
Kugelprojektion der Erde ergibt.

Die Erde wird im UTM-Koordinatensystem beginnend von 180° westlicher Lange in
60 meridionale Zonen groltenteils mit der Breite von 6° und, beginnend von 80°
sudlicher Breite, in 20 zonale Zonenfelder, die durch Breitenkreise im Abstand von 8°
begrenzt sind, aufgeteilt. Die Nummer der meridionalen UTM-Zone des
Langengrades Awea €iner WEA berechnet sich unter Verwendung der GaulRklammer,
welche die Abrundung symbolisiert, zu UTM,, . =| (A +180°)/6 |+1. Der Abstand
dieses Langengrades zum Mittelmeridian (,Bezugsmeridian®) der UTM-Zone
Ao =6-UTM,, . —183° ergibt sich als Radiant zu d, = (A — A« ) 7 /180°. Zur

Umrechnung des Langen- und Breitengrades einer WEA in x- und y- bzw. Rechst-
und Hochwerte werden der flr Mercator-Projektionen ubliche Malstabsfaktor
k, =0,9996, die 1. numerische Exzentrizitat exz und der Querkrimmungsradius N

verwendet, wobei

2
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(A2)
berechnen sich der Hoch- und Rechtswert in Kilometern zu
y=k +k,-d,?+k,-d*
x =500000m +k, -d, +k, -d,°.
(A3)

Der dritte, geklammerte Faktor neben a und ko zur Bestimmung von k; wurde aus [A
2] tbernommen. Der Wert von 500000m wird standardmafig addiert (,false easting®)
um negative Werte fir x westlich des zugehdrigen Bezugsmeridians zu verhindern.
In Abbildung A 4 sind die zu UTM-Werten umgerechneten exakten WEA-Standorte
aus [19] dargestellt. Die Abstande der WEA in Metern sind innerhalb einer UTM-
Zone nun vergleichbar, allerdings fallen die deutschen WEA in 2 UTM-Zonen. In



Kapitel 1.1.1.2 wird ein von 9° abweichender Bezugsmeridian verwendet um eine
einzige Zone flr alle WEA zu schaffen.
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Abbildung A 4: Die deutschen WEA-Standorte innerhalb der jeweiligen UTM-Zone

A1.3 Methoden zur Erstellung von Windleistungsszenarien

Um von einem gegebenen Wert der installierten Windleistung Py szenario, gultig fur ein
groflRes Szenariengebiet, auf die Werte der installierten Windleistung Py region,i flr ein
kleineres Gebiet i zu kommen, kénnen u.a. die im Folgenden beschriebenen
Methoden und deren Kombinationen verwendet werden. In den Kapiteln Al1.4 und
Al.5 werden diese Methoden zur Erstellung des Untersuchungsszenarios 1 bzw. des
Untersuchungsszenarios 2 verwendet.

Al1.3.1 Berlcksichtigung der Bodenbedeckung

Mit modernen Geoinformationssystemen (GIS) lassen sich wie in [A 3] und [50]
Gebiete identifizieren, die prinzipiell fir die Errichtung von WEA geeignet sind. Ein
solches GIS-System ist z.B. [A 4], welches Informationen lber die Bodenbedeckung
Deutschlands in einer raumlichen Auflésung von 100m mal 100m bereitstellt. Diese
Bodenbedeckungsdaten fur Deutschland liegen in Form einer Matrix mit 8920 Reihen
und 6690 Spalten vor (siehe Abbildung A 5). Jedes Matrixelement gibt einen Code
an, der der Bodenbedeckungsklasse der jeweiligen Flache entspricht. Die
Farbgebung, Nummerierung und Bedeutung dieser Codes ist in der Legende von
Abbildung A 5 abzulesen.

Mit dieser Datengrundlage lassen sich unter Annahme der geeigneten
Bodenbedeckungsklassen Gebiete fur die Nutzung durch Windenergie identifizieren.
Im linken Teil von Abbildung A 6 sind alle landwirtschaftlichen Flachen dargestellt
(Code 211 bis 243), welche knapp die Hélfte der gesamten Flache Deutschlands
belegen. Im rechten Teil von Abbildung A 6 sind die Waldflachen gezeigt (Code 311
bis 313). Diese machen knapp ein Viertel der Gesamtflache Deutschlands aus.
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Abbildung A 5: Bodenbedeckungsdaten von Corine Land Cover 2000, [A 4]
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Abbildung A 6: Landwirtschaftliche Flichen (links) und Waldfldchen (rechts) nach [A 4]

Wirde die gesamte landwirtschaftliche Flache aus dem linken Teil von Abbildung A 6
unter der Annahme eines Flachenbedarfs von 5ha/MW mit installierter Windleistung
versehen werden, wirde sich eine Gesamtleistung von 4800GW ergeben. Diese
hohe Zahl macht deutlich, dass die verwendeten Bodenbedeckungsdaten keines-
wegs fur die Ermittelung potentieller Windeignungsflachen ausreichen, sondern
lediglich zum Ausschluss bestimmter Bodenbedeckungsklassen, wie z.B. bebaute
Gebiete, taugen. Die verbleibenden, nicht ausgeschlossenen Gebiete missen fur die
Ermittelung potentieller Windeignungsflachen weiter differenziert werden. Hierflr sind
rdumlich hoher aufgeldste Daten notwendig, welche z.B. die genauen Verlaufe bzw.
Positionen von Stralen und Gebauden, aber auch von Naturschutzgebieten
beinhalten um baurechtliche Vorschriften in die Ermittelung der Windeignungsgebiete
mit einbeziehen zu kénnen.

Al1.3.2 Berlcksichtigung von baurechtlichen Vorschriften

Damit eine WEA errichtet werden darf, missen genehmigungsrechtliche Prufungen
vorgenommen werden. Hierzu gehoéren Schallimmissionsgutachten, Schattenwurf-
gutachten, Untersuchungen zum Denkmalschutz, dem Landschaftsbild und dem
Tier- und Pflanzenschutz, woraus sich Bauverbote, Bauhthenbeschrankungen und
Abstandsregelungen ergeben.

6



Die Bodenbedeckungsdaten aus dem vorangegangenen Kapitel Al1.3.1 kdnnen
zusammen mit Annahme von Mindestabstanden von WEA zu verschiedenen
Bodenbedeckungsklassen wie z.B. die bebauten Gebiete genutzt werden, um die
potentiellen Windeignungsgebiete weiter einzuschréanken. Um noch exaktere
Einschrdnkungen wie in [7] und [30] vorzunehmen sind hoher aufgeloste
geographische Informationen wie z.B. das digitale Basis-Landschaftsmodell [19] mit
einer Genauigkeit von +/- 3m oder auch [A 5] des Bundesamtes flr Kartographie und
Geodasie notwendig, die die exakten Verlaufe von StraRen und Flusslaufen, genaue
Positionen von Gebauden und z.B. die Lage von Naturschutzgebieten enthalten. Mit
digitalen Geldndemodellen [A 6] kénnen zusatzlich auch die H6henlagen bertck-
sichtigt werden. Auch aus [16] lassen sich die Bodenhdhen extrahieren

Fur die Positionierung von WEA ist die exakte Berlcksichtigung von baurechtlichen
Vorschriften ein aul3erst aufwendiges Unterfangen, da das Baurecht nicht einheitlich
und sehr komplex ist. Zu bedenken ist auRerdem, dass sich baurechtliche Vor-
schriften im Lauf der Zeit &ndern konnen. Wesentlich einfacher ist die Verwendung
von einheitlichen Annahmen beispielsweise zu den gesetzlichen Mindestabstanden
(siehe [A 7]), maximalen Gefallen oder der Verwendung von Naturschutzgebieten zur
Windenergienutzung (wie in [30] und [7]).

A1.3.3 Berticksichtigung von Windeignungsgebieten

Zur Bezeichnung der fur die Windenergienutzung ausgewiesenen Flachen werden im
Raumordnungsgesetz von 1998 [A 8] die drei Begriffe Vorrang-, Vorbehalts- und
Eignungsgebiete definiert. Welcher dieser drei Begriffe flr eine Flache verwendet
wird, hangt davon ab, inwieweit ihre Nutzung gesetzlich festgeschrieben bzw.
abgewogen ist. Im Folgenden wird diese Unterscheidung nicht weiter beachtet und
grundsatzlich der Begriff ,Windeignungsgebiet® fur Flachen verwendet, auf denen die
Errichtung von WEA erlaubt ist. Die Windeignungsgebiete werden in Deutschland
von sog. Planungsgemeinschaften, welche fir mehrere Landkreise zustandig sind,
oder den Bezirksregierungen im Zuge von Regionalplanungen ausgewiesen. Bisher
besteht noch keine o6ffentliche Stelle, an der die GréRe oder Lage aller deutschen
Windeignungsgebiete zentral gesammelt werden, entsprechend aufwendig ist die
Zusammentragung, wie fur [3] und [42]. In Zukunft soll dies jedoch durch das
Bundesinstitut fir Bau-, Stadt- und Raumforschung (BBSR) erfolgen und in Form von
GIS-Daten der Offentlichkeit oder Forschungseinrichtungen zuganglich gemacht
werden. Derzeit erfolgt bereits eine Verknipfung der Liegenschaftskatasterdaten der
einzelnen Bundeslander durch die ,Arbeitsgemeinschaft der Vermessungsverwaltung
der Lander der BRD“ (AdV) zu dem sog. amtlichen Liegenschaftenkataster-
informationssystem (ALKIS). Die Angaben zu den Eigentumsverhaltnissen aus
ALKIS kénnen in Zukunft zur Identifikation potentieller Windeignungsgebiete
beitragen.

Die Kenntnis der Windeignungsgebiete ist die beste Voraussetzung um verlassliche
Annahmen Uber die ungeféhre Positionierung von WEA zu treffen, da WEA nur auf
Windeignungsgebieten errichtet werden dirfen und baurechtliche Vorschriften in der
Regel wenigstens teilweise bei der Gebietsausweisung schon bertcksichtigt wurden.
Ob und wie viele WEA auf den Windeignungsgebieten errichtet werden lasst sich
allerdings nicht genau vorhersagen und hangt neben dem Investitionswillen eines
potentiellen Windparkbetreibers auch von der Akzeptanz der Anwohner ab, die ein
mogliches Windpark-Projekt gerichtlich verhindern oder verlangsamen kdénnen. Da
Regionalplanungen immer wieder Uberarbeitet oder neu durchgefihrt werden, kann
es dazu kommen, dass neue Windeignungsgebiete ausgewiesen werden oder
bereits ausgewiesene Windeignungsgebiete wieder zurtickgezogen werden.



Al1.3.4 Berucksichtigung des Flachenbedarfs von WEA

Ist die Flache von Windeignungsgebieten bekannt, kann unter Annahme des
Flachenbedarfs von WEA die mogliche installierte Leistung auf der Flache
abgeschatzt werden. Hierfur kann auf Gleichung (1-14) aus Kapitel 1.1.1.3
zurlckgegriffen werden. Fur Repowering-Anlagen wird fir das Untersuchungs-
szenario 1 gemal [3] ein Flachenbedarf von 5ha/MW angenommen, welcher sich
etwa gemald Gleichung (1-14) unter Verwendung der Werte ni=4 und n,=4 z.B. fur
eine hypothetische WEA mit dem Rotordurchmesser von 125m und der Nennleistung
von 5MW ergibt.

A1.3.5 GleichméaRige Verteilung

Eine einfache Methode zur Aufteilung der gegebenen installierten Windleistung
Pnszenario, Welche fur ein grol3es Gebiet gultig ist, auf N kleinere Gebiete, ist die
gleichmaRige Verteilung. Die Nennleistung Py regioni €ines kleinen Gebietes i ergibt

sich dann zu:
N

P Z I:)n,F{egion,j

P R n,Szenario — j=1
n,Re gion,i N N
(A4
Wird die Flache Aregion,i €ines kleineren Gebietes i berlcksichtigt, ergibt sich die
gleichmafige Verteilung zu:
I:)n,Szenario ' ARegion,i
I:)n,Region,i = k -
Z ARegion,j
j=1
(A'5)

Diese beiden Methoden lassen alle entscheidenden Einflisse, die zur tatsdchlichen
raumlichen Verteilung der Windenergie fuhren, aul3er Acht.

A1.3.6 Verwendung von hoher aufgel6ésten Windleistungsangaben
friherer Zeitpunkte

Fur die Aufteilung des gegebenen Wertes der installierten Nennleitung des groRRes
Gebietes Py senario(tszenario) auf N kleinere  Gebiete, konnen Windleistungs-
installationszahlen Py regioni(to) hilfreich sein, welche fur die kleineren Gebiete zu
einem friheren Zeitpunkt t; als dem Gultigkeitszeitpunkt tsenaric des gegebenen
Wertes des grof3en Gebietes Py szenario(tszenario) gultig sind. Handelt es sich bei dem
Gultigkeitszeitpunkt tszenaric Um einen Zeitpunkt in der Zukunft, kann z.B. die heutige
raumliche Verteilung der installierten Windleistung herangezogen werden, um die
zukunftige rdumliche Verteilung abzuschétzen. Eine einfache Methode hierfir ist es
z.B. die Anteile der Windkapazitaten der kleineren Gebiete an der heutigen
Gesamtnennleistung auch fur die zukinftige Gesamtnennleistung beizubehalten.

Pn,Region,i(tO)
N
z I:)n,Re gion,i (to)

i=1

Pn,Re gion,i (tSzenario) = ’ Pn,Szenario(tSzenario)

(A 6)

Dies ist allerdings gleichbedeutend mit der Annahme, dass es keinerlei Anderung in
der raumlichen Verteilung der Windenergie geben wird und insbesondere keine
neuen Windeignungsgebiete erschlossen werden. Es kommt lediglich zu einer
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Umskalierung der heutigen installierten Nennleistungen. Auch nicht beriicksichtigt
wird bei dieser Methode die Tatsache, dass WEA ein gewisses Alter nicht
Uberschreiten werden und evt. Repowering-Maflinahmen vorgenommen werden.
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Abbildung A 7: Installierte Windleistung [MW], aufgeteilt nach Nord-Siid-Zugehorigkeit (linker
Teil) und Installationsjahr (rechter Teil).

Falls die installierten Windleistungen der kleineren Gebiete nicht nur flr einen,
sondern fur mehrere frihere Zeitpunkte bekannt sind, kann die vergangene zeitliche
Entwicklung der installierten Windleistungen genutzt werden, um die zukinftige
abzuschatzen. Mit den in Kapitel 1.1.1.1 beschriebenen WEA-Basisdaten sind die
Inbetriebnahmezeitpunkte aller WEA in Deutschland gegeben. Werden diese ihrer
jeweiligen Jahreszahl zugeordnet und zusétzlich zu dieser Klassenbildung eine
Aufteilung der WEA-Standorte nach Anlagen, welche sich nérdlich und stdlich des
52. Breitengrades befinden, vorgenommen ergibt sich Abbildung A 7.

Fur unterschiedliche Gebiete kann evt. durch Extrapolation eine unterschiedliche
zukunftige Entwicklung der installierten Windleistung modelliert werden. So liel3e sich
in Abbildung A 7 z.B. auf Grund der Springe der installierten Windleistung seit dem
Jahr 2003 im Suden auf eine weniger kontinuierliche und starke Abnahme der
zukinftigen Neuinstallationen schlieRen als im Norden.

A1.3.7 Berucksichtigung der Windverhaltnisse

Zum Erreichen eines hohen Energieertrages sollten WEA an Standorten mit
durchschnittlich hohen Windgeschwindigkeiten errichtet werden. Bei der Planung von
Windparks, aber auch bei der Erstellungen von Windenergieausbauszenarien ist es
deshalb  sinnvoll moégliche WEA-Standorte mit  durchschnittlich  hohen
Windgeschwindigkeiten moéglichen WEA-Standorten mit durchschnittlich niedrigen
Windgeschwindigkeiten vorzuziehen. Zur Bewertung der Windgeschwindigkeits-
verhaltnisse eines Standortes dient die mittlere Windgeschwindigkeit oder die
Haufigkeitsverteilung der Windgeschwindigkeiten, welche sich durch eine Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion annahern lasst (siehe Kapitel 3.2.3). Wurde in der
letzten Methode (Kapitel A1.3.6) eine rdumliche Zuordnung der installierten WEA-
Leistungen Uber Standortsangaben nach Norden und Siden vorgenommen, lassen
sich ebenso die mittleren Windgeschwindigkeiten an den WEA-Standorten fir eine
Klassenbildung verwenden.

Im linken Teil von Abbildung A 8 wurde eine Gruppierung von Gitterflachen gemaf
ihrer mittleren Windgeschwindigkeiten, welche aus den Weibullparametern aus [90]
berechnet wurden, vorgenommen. Die mittleren Windgeschwindigkeiten der
Gitterflachen wurden dabei sechzehn Windgeschwindigkeitsklassen unterschied-
licher Breite zugeordnet, die derart gebildet wurden, dass sie etwa gleich viele
Elemente aufweisen. Der rechte Teil von Abbildung A 8 zeigt die installierten
Leistungen auf den Gitterflachen Ende 2010. In Abbildung A 9 ist die relative
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H&aufigkeit der mittleren Windgeschwindigkeiten und der installierten Leistungen der
Gitterflachen in den sechzehn Windgeschwindigkeitsklassen dargestellt.
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Abbildung A 8: Mittlere Windgeschwindigkeiten [m/s] (links) und installierte Windleistungen
2010 [MW] (rechts) von Gitterflichen

Wie bereits erwahnt sind die relativen Haufigkeiten der mittleren Wind-
geschwindigkeiten der Gitterflachen fir jede Windgeschwindigkeitsklasse etwa gleich
hoch und liegen zwischen ca. 0,043 und 0,087. In die ersten acht der sechszehn
Windgeschwindigkeitsklassen von 3,8 bis 5,3m/s fallen folglich ca. 50% der mittleren
Windgeschwindigkeiten aller Gitterflachen. In diese Halfte der Gitterflachen fallen
allerdings lediglich ca. 36% der gesamten installierten Windleistung. Weitere 36%
der gesamten installierten Windleistung fallen auf Gitterflachen, welche mittlere
Windgeschwindigkeiten gro3er als 5,9m/s aufweisen. Gebiete mit hohen mittleren
Windgeschwindigkeiten werden folglich bei der Installation von Windleistung
bevorzugt.
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014 7- m instalierte Leistungen | T

0,12 +-
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Windgeschwindigkeitsklassen [nvVs]

Abbildung A 9: Relative Hiufigkeit von mittleren Windgeschwindigkeiten und installierten
Windleistungen in Windgeschwindigkeitsklassen

Der Zusammenhang von bereits installierter Windleistung einer Gitterflache und ihrer
Zugehorigkeit zu einer Windgeschwindigkeitsklasse wie in Abbildung A 9 kann fur die
Erstellung von Windleistungsszenarien verwendet werden. Dies ist gleichbedeutend
mit der Annahme, dass die bisherige Verteilung der installierten Windleistung auf die
Windgeschwindigkeitsklassen sich in Zukunft fortsetzt.
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Al.4 Simulation des Untersuchungsszenarios 1

Das Untersuchungsszenario 1, entwickelt fir [3], gibt ein moégliches Abbild der
installierten Windleistung des Jahres 2020. Onshore sind hierbei insgesamt ca.
37GW auf 1186 Netzknoten verteilt. Offshore bildet das Szenario 46 Windparks mit
einer Summennennleistung von 14GW ab. Das Untersuchungsszenario 1 umfasst
nicht nur die Standorte und installierten Leistungen der Netzknoten und offshore
Windparks, sondern auch deren Leistungskennlinien und mittleren Nabenhthen. Das
Szenario ist nicht WEA-genau, d.h. exakte WEA-Standorte flieRen nicht ein. Auf eine
ausfuhrliche Beschreibung der Methoden zur Erstellung des Untersuchungs-
szenarios 1 wird an dieser Stelle verzichtet; dies erfolgte bereits in [3]. Allerdings wird
mit dem Flussdiagramm in Abbildung A 10 eine Ubersicht tber die Erstellung des
onshore Anteils des Untersuchungsszenarios gegeben und durch Angabe des
entsprechenden Kapitels der Bezug zur vorliegenden Arbeit gesetzt. Eine
Beschreibung des Flussdiagramms ist ebenfalls [3] zu entnehmen.

Die Erstellung des offshore Anteils des Untersuchungsszenarios 1 gestaltete sich
weniger aufwendig als die des onshore Anteils, weil hier keine bereits errichteten
WEA bericksichtigt und ausschlief3lich die Standorte der offshore Windparks, deren
Nennleistungen, die offshore Modell-WEA-Leistungskennlinie (siehe Kapitel 3.4) und
eine Nabenhthe von 90m vorgegeben werden mussten. Die Verortung und
Dimensionierung der 46 offshore Windparks des Untersuchungsszenarios 1, auf
deren Nennleistungen die offshore Modell-WEA-Leistungskennlinie skaliert wurde,
erfolgte auf Grundlage des Planungsstands des Jahres 2009 aus [A 9].

WEA-Basisdaten Onshore Szenario 2020

Leist skennlinie 1 -
HNiirljgenhél:;lr: o 1186 ReDDWEHng Landkreise/Planungsregionen
Standorte Netzknoten- Annahmen auf Grundlage von
Nennleistungen KAPITEL 1.2.1 Windeignungsgebieten KAPITEL A1.3.3
KAPITEL 1111 Standorte und WEA-Flachenbedarf KAPITEL A1.3.4
' ¢ Zuordnung von WEA zu WEA-
Zuordnung von WEA zu Gebieten des Szenarios )  Ausbaufakloren
Netzknoten uber nachste
Entfernung Zuordnung von WEA zu
v Netzknoten uber nachste
(Entfernung von Altanlagen Entfernung
onshare * ¢ Netzknoten- Heutige
r\a_“lodell- WEA- WEA- Zukinftige Nennleistungen Metzknoten-
Leistungs- Leistungs- N WEA- Mennleistungen
P Nabenhdhen 2020 g
Kennlinie  kennlinien chne Nabenhdhe ohne
KAPITEL3.4  Altanlagen chne Altanlagen  aprTE) 122 Altanlagen
v * ¢ + Abgleich |e——
Skalierung Leistungsgewichtung _ _
& Summatioh E L(1-19 Fehlender Nennleistungsanteil
ormel (1-19)
KAPITEL 3.§:1 ,
Summierte, ungeglatiete Leistungsgewichtete
Netzknoten- mittlere Metzknoten-
Leistungskennlinien 2020 Mabenhéhen 2020

Abbildung A 10: Flussdiagramm zur Ermittelung der onshore Netzknoten-Charakteristiken des
Untersuchungsszenarios 1 (nach [3])

Abbildung A 11 zeigt das Flussdiagramm zur Simulation der Zeitreihen der onshore
Windenergieeinspeisung des Untersuchungsszenarios 1 und stellt durch Angabe des
jeweiligen Kapitels bzw. der jeweiligen Abbildung oder Formel den Bezug zur
vorliegenden Arbeit her. Datenbearbeitungsschritte sind durch dick umrandete
Rechtecke gekennzeichnet. Datengrundlagen weisen keine Umrandung auf. Blaue
Pfeile zeigen die Verarbeitung der Wetterdaten (links oben) zu den simulierten
Windleistungen (rechts unten) an. Rote Pfeile kennzeichnen Einflisse aus dem
entwickelten Windenergieszenario auf die jeweiligen Bearbeitungsschritte.
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TEIL 3: WINDABHANGIGKET i TEIL 2 VARIABILITAT |
Windmessdaten — = = = — — | Interpolation auf mittlere = = |— —|=— »| Modellierung von 15min-
(Kapitel 3.1.2) p| Netzkno hoh »| Windgeschwindigkeitsflul .
n (Kapitel 3.2.1) N 5 [Kapitel 2.2)
"1 (Formel 3-7 bzw. 3-9) i
Wettermodelldaten X . - e v
COSMO-DE 2004 - 2007 v h% v
1186 Gitterflach v Wind-zu-Leistungs-Transformation
1h-Windgeschwindigkeitswerte Windgeschwindigkeits- » | durch mit &, geglatteten Netzknoten-
(Kapitel 3.1.1) reduzierung durch mittlere = Leistungskennlinien
Windeffizienzkennlinie N N (Kapitel 3.6.2, Formel 3.29)
(Kapitel 4.1.2) - T
v i S R = === P 7777777777
TEIl 1: DEZENTRALITAT I A 4
SZENARIENENTWICKLUNG - Wlndg_eschwmdlgkeE— v Windparkinterne elektrische Verluste
P reduzierung durch 7, d hnische Verfiigbarkei
Leistungsgewichtete mittlere (Kapitel 3.6.2, Formel 3-29) und technische Verfugbarkeit
Netzknoten-Nabenhdhen 2020 (Kapitel 4)
1186 Netzknoten |t
(Abbildung A 11) e s e P
Summierte, ungeglattete v
WEA-Positionen von 12 Netzknoten- Simulierte Windleistungszeitreihen
Referenzwindparks Leistungskennlinien 2020 1186 Netzknoten
(Kapitel 1.1.2.3) (Abbildung A 11) 4 Wetterjahre
15min-Windleistungswerte

Abbildung A 11: Flussdiagramm zur Simulation der onshore Windleistungszeitreihen des
Untersuchungsszenarios 1

Die gestichelten blauen Pfeile zeigen die Verarbeitung der Windmessdaten an. Es
wird fir jeden Netzknoten unter Verwendung von Formel (1-4) der nachstgelegene
IWES-Messmast (sieh Kapitel 3.1.2) ermittelt und dessen Windgeschwindigkeits-
messwerte nach Formel (3-7) auf die modellierte, leistungsgewichtete mittlere
Netzknoten-Nabenhtohe des Jahres 2020 umgerechnet. Die so bearbeiteten
Windgeschwindigkeiten werden zur Modellierung von 15min-Windgeschwindigkeits-
fluktuationen gemaR Kapitel 2.2 verwendet. Die Verarbeitung der Wettermodelldaten
ist durch durchgezogene blaue Pfeile gekennzeichnet. Es wurden flir das
Untersuchungsszenario 1 Windgeschwindigkeitsdaten aus dem COSMO-DE der
Jahre 2004 bis 2007 in mehreren Hohen Uber dem Grund verwendet, die in einer
zeitlichen Auflésung von einer Stunde vorliegen. Die Wettermodellwind-
geschwindigkeiten derjenigen Gitterflachen, in denen die Netzknoten liegen, werden
geman Formel (3-9) auf die modellierten, leistungsgewichteten mittleren Netzknoten-
Nabenhdhen des Jahres 2020 interpoliert. Die so bearbeiteten Windgeschwindig-
keiten werden durch den Einsatz einer mittleren Windeffizienzkennlinie (siehe Kapitel
4.1.2) reduziert. Im Gegensatz zu Kapitel 4.1.2 wurden zur Bestimmung dieser
Windeffizienzkennlinie die WEA-Standorte, -Rotordurchmesser und -Nabenhdhen
von lediglich 12 Windparks herangezogen. Es wurden eine einheitliche
Schubbeiwertkennlinie und eine wake decay Konstante von 0,06 verwendet (siehe
Kapitel 6.2.3.3 in [3]). Die Windgeschwindigkeiten erfahren daraufhin eine weitere

pauschale Reduzierung fur alle Netzknoten um den Faktor 7, . Dieser Faktor ergibt
sich, vergleichbar zu Kapitel A3.6, aus der Bestimmung der optimalen Parameter von
Modell in Formel (3-29). Die Werte fur 7, und auch fir &, ergeben sich wie in

Kapitel A3.6 beschrieben, allerdings mit dem Unterschied, dass sie die Mittelwerte
aus der Bestimmung der Modellparameter von 86 Referenzwindparks des Jahres
2007 darstellen. Nach der Modellierung der 15min-Windgeschwindigkeits-
fluktuationen werden die Windgeschwindigkeiten unter Verwendung von geglatteten
Windpark- bzw. Netzknoten-Leistungskennlinien in Leistungswerte transformiert. Bei
der Glattung der summierten Netzknoten-Leistungskennlinien gemafd Formel (3-29)
wird fur alle Netzknoten pauschal der Parameter o, verwendet, der wie oben
beschrieben ermittelt wurde. Nach der Reduzierung der Leistungen um die in der
Einleitung von Teil 4 beschriebenen Faktoren liegen die 1186 simulierten Zeitreihen
der onshore Windenergieeinspeisung des Untersuchungsszenarios 1 fir 4 Jahre in
einer zeitlichen Auflésung von 15 Minuten vor. Auswertungen zu den Zeitreihen sind
Kapitel 6.3 von [3] zu entnehmen.
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Al1.5 Simulation des Untersuchungsszenarios 2

Dem Untersuchungsszenario 2, welches fur [46] entwickelt wurde, liegt die Vorgabe
zu Grunde, eine Stromversorgung Deutschlands allein durch erneuerbare Energien
ermdglichen zu kdnnen. Der Wert fur die installierte Windleistung wird hierftr
onshore zu ca. 87GW und offshore zu ca. 40GW angesetzt, was im Bereich der
Studien [7] und [8] liegt. Abbildung A 12 zeigt das Flussdiagramm zur Simulation der
Zeitreinen der Windenergieeinspeisung des Untersuchungsszenarios 2 und stellt
durch Angabe des jeweiligen Kapitels bzw. der jeweiligen Literaturquelle oder Formel
den Bezug zur vorliegenden Arbeit her. Datenbearbeitungsschritte sind wie in
Abbildung A 11 durch dick umrandete Rechtecke gekennzeichnet. Datengrundlagen
weisen keine Umrandung auf. Blaue Pfeile zeigen die Verarbeitung der Wetterdaten
zu den simulierten Windleistungen an. Rote Pfeile kennzeichnen Ein- und Ausgangs-
groRen des Windenergieszenarios. Die Erstellung des Windenergieszenarios nimmt
den oberen, durch die gestrichelte Umrandung abgegrenzten Bereich des Flussdia-
gramms ein. Zentraler Bearbeitungsschritt ist hierin die Windpark-Bildung, welche
ausfuhrlich in Kapitel 2.4.1.1 von [46] beschrieben wird.

TEIl 1: DEZENTRALITAT / SZENARIENENTWICKLUNG
Grenzverldufe der  zukiinftige WEA-  potenzielle onshore Model- WEA.-
offshore Windparks Nabenhthen WEA-Standorte Leistungskennlinien
([A 9] und [32]) (Kapitel 1.2.2) (1301 (Kapitel 3.4)
L y . .. y
Berechnung der mittleren Windpark-Bildung Uberlagerung der WEA-
- Windpark-Nabenhéhen (Kapitel 2.4.1.1 in [46]) Leistungskennlinien
(Kapitel 1.1.2.4, Formel 1-28 ) (Kapitel 3.6.1)
| | 11
Leistungsgewichtete WEA-Typen und -Positionen Summierte, ungeglattete
mittlere Windpark- in ca. 2000 Windparks Windpark-Leistungskennlinien
Y
Interpolation auf mittlere Windgeschwindigkeits-
Windpark-Nabenhdhen reduzierung durch 77,
(Kapitel 3.2.1, Formel 3-9) (Kapitel 3.6.2, Formel 3-29) |
-'Ir'., ') 1 2 V #
Wettermodelldaten *’ Wind-zu-Leistungs-
COSMO-DE 2007 ! i Transformation durch mit
COSMO-EU 2007 WEA.- &, geglattete Windpark-
(Kapitel 3.1.1) | Abschattungseffekte Leistungskennlinien
vV, ® (Kapitel 4.1.1) v (Kapitel 3.6.2, Formel 3-29)
TEIL 3: WINDABHANGIGKEIT! '
Windparkinterne
. . P elektrische Verluste _P
__ Simulierte < und technische |
Windleistungszeitreihen Verfiigbarkeit
21391 WEA (Kapitel 4)

1 Wetterjahr
{TEIL 4: EFFIZIENZ

Abbildung A 12: Flussdiagramm zur Simulation der Windleistungszeitreihen des
Untersuchungsszenarios 2

Dieser kommt es zu die zwei fir ganz Deutschland vorgegebenen Werte der
installierten Windleistung von ca. 87GW onshore und ca. 40GW offshore auf die
Ebene von einzelnen WEA mit den Nennleistungen von 5MW onshore und 10MW
offshore (siehe Tabelle 1-3) herunterzubrechen. Im Fall der offshore WEA werden
hierfir die Grenzverlaufe der geplanten offshore Windpark-Projekte aus [A 9] und
[32] herangezogen, die insgesamt eine Flache von ca. 4440km2 abdecken. Es
werden die Gitterflachen des COSMO-DE ermittelt, deren Mittelpunkte in die
Grenzverlaufe der offshore Windparks fallen. Unter Annahme von typischen offshore
WEA-Abstanden (wie z.B. die von alpha-ventus aus Kapitel 1.1.1.3) und dem
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Rotordurchmesser von 160m lassen sich auf einer COSMO-DE-Gitterflache vier
WEA unterbringen, wenn sie gleichabstandig und zentrisch in die vier Haupthimmels-
richtungen ausgerichtet werden (vgl. WEA-Anordnung von alpha-ventus in Abbildung
1-13). Der Flachenbedarf des offshore Teils des Untersuchungsszenarios 2 liegt mit
ca. 4440000 ha/40000 MW = 11,1 ha/MW in einem realistischen, mit alpha-ventus
vergleichbaren Bereich (vgl. Kapitel 1.1.1.3). Fur das Herunterbrechen der
vorgegebenen 87GW onshore installierter Windleistung auf die Ebene einzelner
WEA sind in Abbildung 11 von [46] die Anteile der Bundeslander vorgegeben, welche
sich an deren Ausbauzielen fir das Jahr 2020 gemal? [A 10] orientieren. Mit der
anhand von Abbildung 12 in [46] und auch in [A 11] erlauterten Methode wird die
raumliche Auflosung der Installationswerte auf die Ebene von COSMO-EU-
Gitterflachen erhoht. Fur die Methode werden eine gleichmallige Verteilung
durchgefuhrt (Kapitel A1.3.5), rdumlich hdher aufgeloste Angaben zur installierten
Windleistung friherer Zeitpunkte verwendet (Kapitel A1.3.6) und die Windverhalt-
nisse bericksichtigt (Kapitel A1.3.7). Es wird hierbei zudem auf die potenziellen
onshore WEA-Standorte aus [30], zur deren Ermittelung die Bodenbedeckung
(Kapitel A1.3.1), baurechtliche Vorschriften (Kapitel A1.3.2), der Flachenbedarf von
WEA (Kapitel A1.3.4 und 1.1.1.3) und die Windverhéltnisse (Kapitel A1.3.7)
herangezogen wurden, zurlickgegriffen. Zusammen mit der Bericksichtigung von
(offshore) Windeignungsgebieten (Kapitel A1.3.3) durch die oben beschriebene
Methode der offshore Windpark-Bildung wird damit auf alle in Kapitel Al1.3
beschriebenen Methoden zur Erstellung von Windleistungsszenarien zurtick-
gegriffen. Die Erh6hung der rAumlichen Auflésung der onshore Installationswerte von
der Ebene der COSMO-EU-Gitterflachen auf die Ebene einzelner WEA wird anhand
von Abbildung 13 in [46] erlautert. Hierbei werden samtliche potenziellen WEA-
Standorte innerhalb von bestimmten COSMO-DE-Gitterflichen als dem Szenario
zugehorig festgesetzt (Szenarien-WEA). Die Windparks des Szenarios werden wie
folgt definiert: Jeder Windpark besteht mindestens aus allen Szenarien-WEA einer
COSMO-DE-Gitterflache, kann sich aber auch uber mehrere COSMO-DE-
Gitterflachen erstrecken, sofern diese horizontal, vertikal oder diagonal aneinander
angrenzen und Uber Szenarien-WEA verfugen. Auf diese Weise werden eher
groRere und kompakte Windparks modelliert. Diese befinden sich in der Nahe von
bereits existierenden WEA, sofern solche Uberhaupt in den COSMO-EU-
Gitterflachen vorhanden sind. Durch die verwendete Auswahlmethode werden
heutige WEA teilweise in dem Szenario nicht abgebildet. Dies sind zum Teil jedoch
Altanlagen, die sehr vereinzelt auftreten und fur die ein Ausscheiden bis zum weit
entfernten Szenarienzeitpunkt als nicht unwahrscheinlich angesehen werden kann.
Eine Schwache der Methode zur Bildung der onshore Windparks des
Untersuchungsszenarios 2 ist die diskrete Verwendung der COSMO-DE-
Gitterflachen, die dazu fuhren kann, dass heutige WEA allein deshalb keine
Bertcksichtigung in dem Szenario finden, da sie knapp aullerhalb einer
ausgewahlten Gitterflache liegen. Clusterbildungsverfahren (wie das aus Kapitel
1.1.2.3) zur Abbildung von WindparkgrofRen sind aussichtsreiche Verbesserungs-
ansatze fur die Auswahlmethode.

Durch die Windpark-Bildung ergeben sich ca. 2000 Windparks, fur die sowohl die
Positionen der WEA, als auch deren Zugehorigkeit zu den 5 WEA-Typen aus Tabelle
1-3 bekannt sind. Mit diesen Informationen lassen sich die mittleren Windpark-
Nabenhthen gemald Formel (1-28), die gegenseitigen WEA-Abschattungseffekte
gemal Kapitel 4.1.1 und unter Vorgabe der Modell-WEA-Leistungskennlinie (Kapitel
3.4) die summierten ungeglatteten Windpark-Leistungskennlinien gemafld Kapitel
3.6.1 berechnen. Fur die Berechnung der WEA-Abschattungseffekte werden zudem
die gemal Formel (3-9) auf die mittleren Windpark-Nabenhéhen interpolierten
Windgeschwindigkeiten (v) und —richtungen (») des Jahres 2007 aus dem COSMO-
DE herangezogen. Nach der Bertcksichtigung der WEA-Abschattungseffekte
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werden die Windgeschwindigkeiten pauschal fir alle Windparks um einen Faktor 77V
reduziert und unter Verwendung der geglatteten Windpark-Leistungskennlinien in
Leistungswerte transformiert. Bei der Glattung der summierten Windpark-
Leistungskennlinien gemafld Formel (3-29) wird fir alle Netzknoten pauschal der
einheitliche Parameter o, verwendet. Die Werte fur 1, und o, werden wie fur das

Untersuchungsszenario 1 (siehe Kapitel Al1.4) bestimmt. Nach der Reduzierung der
Leistungen um die in der Einleitung von Teil 4 beschriebenen Faktoren liegen die
simulierten Zeitreihen der Windenergieeinspeisung fur alle WEA des Untersuchungs-
szenarios 2 fur ein Jahr in einer zeitlichen Auflésung von einer Stunde vor. Die
Windleistungssimulation des Untersuchungsszenarios 2 ist somit WEA-genau.
Auswertungen zu den Zeitreihen sind Kapitel 2.4.1.2 von [46] zu entnehmen.

A1.6 Dezentralitatsmalie der Untersuchungsszenarien

In Kapitel 1.1.1.2 wurden Dezentralitdtsmale fur die r&umliche Verteilung der
installierten Windleistung und der WEA vergangener Jahre (2012 bzw. schatzungs-
weise 2007) in Deutschland bestimmt. In Tabelle A 1 werden diese mit ,heutiger
Stand“ bezeichneten Male denen der Untersuchungsszenarien gegenubergestellt.

Tabelle A 1: Dezentralititsmalle der Untersuchungsszenarien

o |2 o | 3 8
o et wn wn o o ~ -
— o | > g S S @ 3 @ g o
S |93 >| 3 s o | * | Q
oo |23 35 ® @ o o = : o =
* |eistungsgewichtet E § ; = 92’ T 03 T 03 e °§- g S =
i 5 a = -l = 2 ] o % &
** davon 7201 WEA bereits im Jahr|[ < & X ERC ? a ? o 3 = ) =
2007 vorhanden ==|3 a il @ il o = N = =
o | = o o =z 2 Ko
= ® o = = é ) o
o | 23 » 5
heutiger Stand 29 19221 10,06 52,39 | 218 | 0,247 | 81,38 | 67,06
Netzknoten 51 1232 9,72* | 53,01* | 231 | 1,141 | 93,97 | 85,00
UL‘ter' on- & offshore WEA| 51 | 15171** | 9,71* | 53,01* | 238 | 0,042 | 94,08 | 85,42
suchungs-
szenarig 1 onshore WEA 37 12357** | 10,47* | 52,42* | 214 | 0,046 | 92,98 | 84,66
offshore WEA 14 2814 7,63* | 54,52* | 163 | 0,000 | 97,35 | 96,19
Unter. | on- &offshore WEA | 127 | 21391 | 9,09* | 52,91* | 273 | 0,299 | 87,03 | 74,66
suchungs- onshore WEA 87 17391 | 10,15* | 51,98* | 245 | 0,249 | 83,57 | 73,50
szenario 2| offshore WEA 40 | 4000 | 6,93* |54,67* | 150 | 0,169 | 93,31 | 88,30

Bei den Maf3en handelt es sich um den Schwerpunkt gemaf den Formeln (1-1) bis
(1-3), wobei bei den Untersuchungsszenarien eine Leistungsgewichtung nach
Formel (1-19) durchgefuhrt wird, die Standarddistanz gemafR Formel (1-6), das
nearest-neighbour-Mal3 gemall Formel (1-11), den Konzentrationskoeffizienten
gemal Formel (1-12) und den Hoover-Index gemald Formel (1-13). Fir das
Untersuchungsszenario 1, das lediglich windparkgenau ist, da seine raumliche
Auflésung der Ebene von Netzknoten (wozu im Folgenden auch die offshore
Windparks gezahlt werden) entspricht, werden fur Tabelle A 1 zuséatzlich die WEA-
Anzahlen der Netzknoten ermittelt. Ein Teil der WEA der Netzknoten des
Untersuchungsszenarios 1 sind bekannt. Es sind diejenigen WEA, welche im Jahr
2007 bereits an die Netzknoten angeschlossen sind und gemaf den Annahmen zum
Repowering und maximalen Anlagenalter aus Kapitel 1.2.1 nicht wegfallen. Diese
decken bereits einen Teil der Nennleistungen der Netzknoten ab. Fur die restlichen
Nennleistungsanteile wird angenommen, dass sie durch eine gerundete Anzahl von
WEA mit der Nennleistung von 3MW (onshore) bzw. 5MW (offshore) gedeckt
werden. Den so ermittelten WEA werden die geographischen Koordinaten der
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zugehorigen Netzknoten zugewiesen. Alle WEA eines Netzknotens weisen demnach
dieselben Koordinaten auf. Anhand der geographischen Koordinaten in Tabelle A 1
wird deutlich, dass die Untersuchungsszenarien im Vergleich zum heutigen Stand
eine Verschiebung des Schwerpunktes der raumlichen WEA-Verteilung in
Deutschland in nordwestliche Richtung annehmen. Ausschlaggebend hierfiir sind bei
beiden Untersuchungsszenarien die offshore WEA, wobei dieser ,offshore Effekt"
beim Untersuchungsszenario 2 am ausgepragtesten ist. Er wird jedoch durch die im
Untersuchungsszenario 2 modellierte Verschiebung des onshore Anteils nach Stiden
teilweise aufgehoben. Die Standarddistanzen der Untersuchungsszenarien nehmen
im Vergleich zum heutigen Stand zu, was in der weiteren Streuung der WEA in
Deutschland (insbesondere durch die Errichtung der offshore Windparks begrindet
liegt. Die offshore Gebiete allein weisen jedoch eine geringere WEA-Standarddistanz
auf. Dies gilt auch fur den onshore Teil des Untersuchungsszenarios 1, was
allerdings darauf zurtickgefuhrt werden kann, dass dieses lediglich windparkgenau
ist. Die geringe raumliche Aufldsung des Untersuchungsszenarios 1 wird auch am
nearest-neighbour-Mal3 R deutlich. Wahrend R fur die Netzknoten mit dem Wert
1,141 eine zuféallige, leicht gleichmaliige Verteilung angibt, deuten die R fur die WEA
des Szenarios mit Werten nahe bzw. gleich Null auf eine Konzentration auf einzelne
Koordinaten hin. Letzteres liegt darin begrindet, dass einer Vielzahl der WEA
dieselben Koordinaten zugewiesen wurden. Die R des Untersuchungs-szenarios 2
liegen im Bereich des heutigen Standes, wobei den offshore WEA eine hohere
Konzentration zugewiesen wird. Die Ahnlichkeit des R des heutigen Standes und des
Untersuchungsszenarios lasst auf die naturgemaf3e Modellierung der rdumlichen
Verteilung der WEA innerhalb der Windparks im Untersuchungsszenario 2 schliel3en.
Dass diese Windparks im Vergleich zu den heutigen jedoch grof3er sind, wird an den
Lorenzkurven in Abbildung A 13, aus denen sich die Konzentrationskoeffizienten und

die Hoover-Indizes aus Tabelle A 1 ableiten lassen, deutlich.
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Abbildung A 13: Lorenzkurven der installierten Windleistung vom heutigen Stand und der
Untersuchungsszenarien bei Verwendung von Gitterflichen der Gréf3e 10km x
10km

Wahrend beim heutigen Stand nur ca. 60% der Gitterflachen keine Windleistung
aufweisen, sind es beim Untersuchungsszenario 2 ca. 72%. Die gesamte
Windleistung des Untersuchungsszenarios 2 ist in den verbleibenden 38% der
Gitterflachen installiert und betragt dabei mehr als das Vierfache des heutigen
Standes. Die hohere raumliche Konzentration des installierten Windleistung bzw. die
Annahmen von gréReren Windparks im Untersuchungsszenario 2 im Vergleich zum
heutigen Stand gilt zwar verstéarkt fir die offshore WEA, ist aber auch fur die onshore
WEA abzulesen. Die noch hodhere raumliche Konzentration des Untersuchungs-
szenarios 1 ist auf dessen geringe raumliche Auflosung (Windparkgenauigkeit)
zuruickzufihren.
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A2 Anhang Teil 2

A2.1 Windleistungsspektren

Energiedichtespektren zeigen den Anteil der Frequenzen in einem Signal an.
Periodisch auftretende Ereignisse haben im Energiedichtespektrum erhéhte
Haufigkeiten. Aus diesem Grund geben Energiedichtespektren von Windleistungs-
zeitreihen Aufschluss Uber die Variabilitat der Windenergieeinspeisung. Zur Dar-
stellung des Energiedichtespektrums einer Windleistungszeitreine Py der Ladnge N
mit dem Laufindex k wird dessen Fourier-Transformierte

NAp T2k
F, ZZ|:ﬁk:|e "N

k=0
A7)

mit der Frequenz n berechnet. Die Varianz der Zeitreihe P; lasst sich mit Hilfe der
Fourier-Transformierten ausdricken zu:

N-1

2

)
k=0 k=0
(A8)
Die Spektralleistungsdichte ergibt sich zu
2F,[°
Sy=——"-.
An
(A9)

fur die Frequenzen ne{1,2,....,ng, wobei n; die Nyquist-Frequenz ist, die der halben
Messfrequenz entspricht. An ist im Fall, dass n als Variable zur Darstellung der
Frequenz verwendet wird, gleich 1. Abbildung A 14 zeigt das Leistungsspektrum der
auf Nennleistung normierten 5min-Leistungsmittelwerte der in Kapitel 2.3
untersuchten WEA (Nr. 2101) sowie die auf logarithmischer Skala gemittelten
Mittelwerte des Spektrums.

Fur Frequenzen kleiner 3-10°Hz, also fuir Periodendauern von mehr als ca. 4 Tagen,
ist eine relativ konstante Leistungsdichte erkennbar. Fur hohere Frequenzen féllt sie
ab.

In Abbildung A 15 ist das Leistungsspektrum der 15min-Windgeschwindigkeits-
mittelwerte des in Kapitel 2.3 untersuchten Messmastes (Nr. 30801) gezeigt.

Es ist bei 1157-10°Hz ein deutliches Peak erkennbar. Dies entspricht wegen

1/(60-60-24)=1157-10"° exakt der Periodendauer von einem Tag. An diesem

Standort treten geh&uft taglich wiederkehrende Ereignisse bzgl. der
Windgeschwindigkeiten auf. Auch im Frequenzbereich von Halbtagen bei

1/(60-60-12) =2,315-10° Hz ist ein Peak zu erkennen. Es liegt also die Vermutung

nahe, dass der Messmast die (halb-)taglichen Kustenwinde aufzeichnet; und
tatsachlich ist sein Standort die Nordseeinsel Fohr.
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Abbildung A 14: Spektralleistungsdichte der Leistungsmesszeitreihe einer WEA (INr. 2101)
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Abbildung A 15: Spektralleistungsdichte einer Windgeschwindigkeitsmessung
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Abbildung A 16: Spektralleistungsdichte der Windgeschwindigkeitsinkremte

In Abbildung A 16 ist das Spektrum der Windgeschwindigkeitsinkremente gezeigt,
welche sich aus den 15min-Windgeschwindigkeitsmittelwerten ergeben, deren
Spektrum in Abbildung A 15 dargestellt war. Auch hier zeigen sich die beiden Peaks

bei der Tages- und Halbtagsfrequenz.

Die Spektralleistungsdichte der Wind-

geschwindigkeitsinkremente steigt bis etwa 3-10°Hz an und nimmt dann ein relativ
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konstantes Niveau an, zeigt also ein entgegengesetztes Verhalten zu den
Spektralleistungsdichten der WEA-Leistung aus Abbildung A 14 und der Wind-
geschwindigkeit aus Abbildung A 15, die bis zu dieser Frequenz relativ konstant
bleiben und ab dann abfallen.

Weitere Untersuchungen zu Energiedichtespektren von Windparks und WEA sind in
[77] und [63] zu finden. In beiden Vero6ffentlichungen wird der Vergleichmafigungs-
effekt in Beziehung zur Koharenzfunktion gesetzt und in letzterer die Entfernung
bestimmt, ab der die Spektren unterschiedlicher Windparks unkorreliert sind.

Neben solchen Untersuchungen zur Variabilitat der Windenergieeinspeisung kénnen
Energiedichtespektren auch zur Windleistungssimulation verwendet werden. Ein in
dieser Arbeit nicht weiter untersuchter Ansatz hierzu wird in [85], [A 12] und [A 13]
verfolgt. Hier werden die Energiedichtespektren der Windgeschwindigkeiten an
einzelnen Anlagen mit Hilfe von statistischen Methoden, wie u.a. der Berechnung der
,Kreuz-Energiedichtespektren" (cross power spectral density), und einer
anschlieBenden inversen Fouriertransformation in Windgeschwindigkeitszeitreihen
umgewandelt. Die Windleistung des betrachteten Windparks ergibt sich als die mit
den Leistungskennlinien der Anlagen in Leistung umgerechneten und aufsummierten
Windgeschwindigkeitszeitreihen der einzelnen Anlagen.

A2.2 Raumliche Windleistungskorrelationen

Der VergleichmaRigungseffekt der Windenergie spiegelt sich auch in der Korrelation
der Einspeisung zweier von einander entfernter Windparks wider. Je geringer der
Korrelationskoeffizient der Einspeisezeitreihen ist, desto undhnlicher Verhalten sich
die Windparks und desto groRer ist ihre statistische Unabhangigkeit. In diesem
Kapitel wird die Abnahme der Korrelationskoeffizienten von Windparkpaaren mit
zunehmendem Abstand untersucht und die bereits in Kapitel 2.3.2 festgestellte
weitestgehende statistische Unabhangigkeit der 15min-Windleistungsinkremente von
Uber Deutschland verteilten Windparks untermauert. Es werden fr die Untersuchung
die bereits in Kapitel 2.3.2 beschriebenen 59 Referenzmessungen verwendet.
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Abbildung A 17: Korrelation zwischen den Windleistungsinkrementen (links) und
Windleistungen (techts) von Windpark-Paaren

In Abbildung A 17 sind die Korrelationskoeffizienten r(APwpi, APwpj) zwischen den
15min-Windleistungsinkrementen APwp aller moéglichen Windparkpaare dargestellt
(blaue Punkte). Sie sind durchweg gering. Nur bei Windparks, die sehr nahe, d.h.
weniger als 30km, beieinander liegen, kann dberhaupt von merkbaren,
zusammenhangenden Effekten gesprochen werden. Die Korrelationskoeffizienten
liegen nichtsdestotrotz allesamt unter 0,3, also in einer vernachlassigbaren
GroRRenordnung. Die Korrelation der Inkremente nimmt mit groRer werdendem
Mittelungszeitintervall deutlich zu, wie auch in [A 14] gezeigt wurde. Zur besseren
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Ubersichtlichkeit wurden die Korrelationskoeffizienten fir Entfernungsklassen von
10km-Breite gemittelt. Je gréRer das Mittelungszeitintervall wird, umso linearer wird
die Abhangigkeit der Korrelationskoeffizienten der Inkremente von der Entfernung.
Die Korrelationskoeffizienten r(Pwei,Pwpj) zwischen den Zeitreinen der Windleistungen
Pwe aller Windpark-Paare im rechten Bild sind deutlich héher als die der Inkremente
und erreichen Werte bis zu 0,95. Es sind also deutliche statistische Abhangigkeiten
vorhanden, die nicht nur bei Entfernungen von unter 100km, sondern auch noch
mehreren hundert Kilometer, wenn auch schwécher, merkbar sind. Die Korrelation
nimmt in der Abbildung mit der Entfernung nahezu in linearer Weise ab. Eine
Verlangerung des Zeitintervalls zur Mittelung der Windleistungswerte flhrt,
wenigstens bis zu einem Zeitintervall von einem Tag, zu einer geringen Erhéhung
der Korrelationen.
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Abbildung A 18: Rdumliche Darstellung der Korrelationskoeffizienten

In Abbildung A 18 werden Korrelationskoeffizienten geman [62] in Beziehung zum
Raum gesetzt. Im linken Bild sind jene Windpark-Paare mit einer Linie verbunden,
deren Einspeisungen einen Korrelationskoeffizienten r(Pwei,Pwej) grof3er 0,8
aufweisen. Es wird deutlich, dass die Windparks an der Kiste hohe Korrelationen,
d.h. &hnliches Einspeiseverhalten in gleichen ZeitrAumen aufweisen. Die
Kistenwinde sind auf Grund der Topographie wesentlich homogener als im
Binnenland. Das Cluster im Sudosten zerfallt bei einem Korrelationskoeffizienten
hoher als 0,85. Nichtsdestotrotz sind die Korrelationen hier auch relativ hoch, worein
evt. neben den Windbedingungen die Tatsache einflieRen kann, dass es sich hier
relativ groRe, moderne und ahnliche Windparks handelt. Im rechten Bild wurden die
verbindenden Vektoren der Windpark-Paare mit ihren Startpunkten in den Ursprung
des Koordinatenkreuzes verschoben und an den Orten der Zielpunkte die
zugehdrigen Korrelationskoeffizienten aufgetragen.

Die Korrelationskoeffizienten wurden daraufhin in einem 20km mal 20km Raster
gemittelt. Es ist zu erkennen, dass die Korrelationen in West-Nordwest-Richtung am
hochsten, orthogonal dazu am niedrigsten ausfallen. Grund hierfir kbnnte die WEA-
Positionierung der Windparks an der Nordsee-Kiste zur Aushutzung der
Hauptwindrichtung sein.

Weitere Methoden zur Abschatzung raumlicher Korrelationen werden in [A 15]
aufgezahlt. Hierzu zahlen Semivariogramme (z.B. [A 16], [A 17]) und markierte
Punktprozesse ([A 18]) fur punktférmige Merkmale im Raum. Liegen dagegen
Zeitreihen zu jedem Punkt vor, kdnnen Korrelationen als Funktion des Abstands mit
der rdumlichen nicht-parametrischen Kovarianzfunktion nach [A 19] berechnet
werden, welche auch in [A 15] zur Anwendung kommt.
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A2.3 Bedingte WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen

Zur Untersuchung inwieweit WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen vom Betrag
der mittleren Windgeschwindigkeit, auf die sie sich beziehen, abhangen, werden in
diesem Kapitel die Windgeschwindigkeitsmessdaten wvwea der 11 WEA des
Windparks Norderland (siehe Kapitel 3.1.2) diesbeziglich analysiert und die
Zusammenhange zu WEA-Windgeschwindigkeitsabweichungen von raumlichen
Windgeschwindigkeitsmittelwerten aus Kapitel 2.1.2 herangezogen.

Die mittleren Windgeschwindigkeiten Vv, (siehe Formel (2-8)) aller ca. 95000
Zeitschritte, bei denen fir jede der 11 WEA ein Messwert vorliegt, werden Klassen
der Breite 1m/s zugeordnet und die bedingten Haufigkeitsverteilungen h(vye, | Viye)
mit den Klassenbreiten von 0,1m/s gebildet. Abbildung A 19 zeigt die bedingten
Haufigkeitsverteilungen fir ausgewahlte Klassen von v, Uber V. Zusatzlich sind

Gaul3verteilungen dargestellt, die an die bedingten Haufigkeitsverteilungen angefittet

wurden.
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Abbildung A 19: Hiufigkeitsverteilung der WEA-Windgeschwindigkeiten in Abhingigkeit der
mittleren Windparkwindgeschwindigkeit

Die dargestellten bedingten Haufigkeitsverteilungen fir Klassen der mittleren

Windgeschwindigkeiten V,,, zwischen 4m/s und 21m/s werden gut durch die

Gaul3verteilungen approximiert. Die bedingte Haufigkeitsverteilung fur die mittlere
Windgeschwindigkeitsklasse von Om/s bis 1m/s weist hingegen keinen
gaul3gdhnlichen Charakter auf. Es treten gehauft Windgeschwindigkeiten von Om/s an
einigen WEA auf, auch wenn die mittlere Windgeschwindigkeit v, des Windparks

grolBer Om/s ist. Bei den Klassen von mittleren Windgeschwindigkeiten hoéher als
21m/s ist die Anzahl an Messdaten zu klein fur die Bildung von aussagekraftigen
Haufigkeitsverteilungen; fur die mittlere Windgeschwindigkeitsklasse von 24m/s bis
25m/s liegen nur 136 Messwerte vor, fur die mittlere Windgeschwindigkeitsklasse
von 28m/s bis 29m/s nur 10. Die in Abbildung A 19 ebenfalls dargestellten
Standardabweichungen aller angefitteten Gaul3verteilungen belegen, dass mit
zunehmender mittlerer Windgeschwindigkeit des Windparks die Abweichungen der
WEA-Windgeschwindigkeiten von ihr in der Regel gré3er werden. Dieses Verhalten
weist Parallelen zur Turbulenzintensitat in Kapitel 3.2.2 auf, bei der jedoch Analysen
rein zeitlicher Natur durchgefuhrt werden.

In Abbildung A 20 werden zusatzlich zu den bedingten Haufigkeitsverteilungen
h(Vyea | Vp) der WEA-Windgeschwindigkeiten die bedingten Haufigkeitsverteilungen

NV qucwea | Viue) der Viwewea = Viveai — Ve angezeigt. Die beiden
Haufigkeitsverteilungstypen ahneln einander, wobei die h(V.yes | Viyp) €twas hohere
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Peaks aufweisen. In der logarithmischen Darstellung im unteren Teil von Abbildung A
20 wird deutlich, dass die h(v,.ea | Viye) jedoch keine ausgepragteren Flanken als

die h(vye | V) aufweisen und somit nicht als intermittenter eingestuft werden
kdnnen.
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Abbildung A 20: Hiufigkeitsverteilung der WEA-Windgeschwindigkeiten und deren
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A3 Anhang Teil 3

A3.1 Wetterdatenvergleiche

In Abbildung A 21 werden die Wettermodelle COSMO-EU und COSMO-DE anhand
der Windgeschwindigkeiten am selben Ort verglichen. Es wurden Windgeschwindig-
keiten des Jahres 2008 in den Hohen 34,5m bzw. 35,73m Uber dem Grund

herangezogen.
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Abbildung A 21: Vergleich der Wettermodelle COSMO-EU und COSMO-DE an einem
ausgewihlten Ort

Der Zeitauschnitt im Bild links oben macht deutlich, dass die Windgeschwindigkeiten
aus beiden Modellen sehr ahnlichen Verlauf haben. Der Korrelationskoeffizient tiber
das Jahr belauft sich auf 0,9411. Die Haufigkeitsverteilung im Bild rechts oben zeigt
jedoch, dass das COSMO-DE im Mittel héhere Windgeschwindigkeiten vorgibt, was
sich nicht vollstandig aus dem Hoéhenlevelunterschied von ca. 1m erklaren lasst. Die
unteren beiden Bilder machen deutlich, dass das COSMO-DE héaufiger hohe
Windgeschwindigkeitsinkremente aufweist als das COSMO-EU. Die abgebildeten
Wipdgeschwindigkeiten unterlieqen einer hoheren zeitlichen Variabilitat.
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Abbildung A 22: Vergleich von Windgeschwindigkeitskennwerten aus dem COSMO-EU und
COSMO-DE an 110 Orten

Dass es sich bei diesen Unterschieden um keine Ausnahme handelt, die nur an dem
ausgewahlten Ort gilt, zeigt Abbildung A 22. Hierfir wurden die Windgeschwindig-
keiten des Jahres 2008 an 110 Orten (den Standorten von Referenzwindparks)
verglichen, wieder in den Hohen von ca. 35m Uber dem Grund. Die Korrelations-
koeffizienten zwischen den 110 Zeitreihenpaaren sind in allen Fallen hoch. Sie liegen
im Bereich zwischen 0,85 und 0,97 und betragen im Mittel 0,9323.
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Es zeigt sich im linken Bild, dass die Windgeschwindigkeitsmittelwerte des Jahres v
im COSMO-DE haufiger hoéher ausfallen als im COSMO-EU. Dies gilt auch fir die
Standardabweichungen der o(v) der Windgeschwindigkeitszeitreinen im mittleren
Bild. Am deutlichsten fallen jedoch die Unterschiede bei den Standardabweichungen
o(Av) der Windgeschwindigkeitsinkremente im rechten Bild aus. Hier liegt in keinem
der 110 Falle das COSMO-EU uber dem COSMO-DE. Grund hierfur konnte die
groRere raumliche Ausdehnung der COSMO-EU-Gitterflichen sein, die zu einem
gleichmafigeren Verlauf der Windgeschwindigkeiten gegentuber dem COSMO-DE
fuhrt. Tabelle A 2 fihrt die Mittelwerte der Kennwerte aus Abbildung A 22 auf. Fir
das betrachtete Jahr, die betrachteten Orte und HOohen weist das COSMO-DE im
Mittel ca. 3% hohere Windgeschwindigkeiten als das COSMO-EU auf.

Tabelle A 2: Kennwerte zum Vergleich von Windgeschwindigkeiten aus dem COSMO-DE und
dem COSMO-EU

COSMO-EU | COSMO-DE
Mittelwert von v [m/s] 5,52 5,70
Mittelwert von o(v) [m/s] 2,80 2,85
Mittelwert von o(Av) [m/s] 0,76 1,04

Messmast-Nr. 33501, Korrelationskoeffizient: 0.28208
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Abbildung A 23: Vergleich von Windgeschwindigkeiten aus dem Wettermodell und der an einem
IWES-Messmast gemessenen

Zur Uberprufung inwieweit das Wettermodell COSMO-DE reale Windgeschwindig-
keiten nachbildet, werden im Folgenden Wettermodell-windgeschwindigkeiten den an
82 IWES-Windmessmasten gemessenen Windgeschwindigkeiten (siehe Kapitel
3.1.2) fur das Jahr 2007 gegenibergestellt. Die Wettermodellwindgeschwindigkeiten
sind hierbei gemafl Formel 3-7 auf die Hohe der sich innerhalb ihrer Gitterflachen
befindlichen Messmasten interpoliert. Aus den gemessenen 5min-Windgeschwindig-
keitswerten werden zur Gegenuberstellung 1h-Mittelwerte gebildet. Abbildung A 23
verdeutlicht die typischen Zusammenhange am Beispiel eines Messmastes.

Im oberen Bild wird deutlich, dass die Wettermodellwindgeschwindigkeiten und
gemessenen Windgeschwindigkeiten zu manchen Zeiten durchaus ahnlichen Verlauf
haben (z.B. von Stunde 1 bis 500), zu anderen Zeiten aber trotz gleicher Wind-
richtungen deutlich voneinander abweichen kénnen (z.B. von Stunde 2200 bis 2400).
Der Korrelationskoeffizient der beiden Windgeschwindigkeitszeitreihen betragt aus
diesem Grund lediglich ca. 0,28. Das Streudiagramm links unten zeigt, dass die
Korrelation im Windgeschwindigkeitsbereich unter 11m/s besonders gering ist und
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erst bei hoheren Windgeschwindigkeiten einen erkennbaren Zusammenhang
annimmt. Die Regressionsgerade fir gemessene und Wettermodell-Wind-
geschwindigkeiten grél3er 11m/s hat eine Steigung kleiner 1. Die gemessenen
Windgeschwindigkeiten fallen im hohen Windgeschwindigkeitsbereich in der Regel
kleiner als die Wettermodellwindgeschwindigkeiten aus, was auch im mittleren Bild
unten deutlich wird; es treten deutlich haufiger hohe Windgeschwindigkeiten im
Wettermodell als in der Messung auf. Grund hierfir kbnnen Hindernisse in der
Umgebung des Messmastes sein, die die Windgeschwindigkeit reduzieren. Das
rechte untere Bild zeigt die Haufigkeitsverteilungen der Windgeschwindigkeits-
inkremente. Wie bereits in Abbildung 2-10 fir Windleistungen gezeigt wurde, fuhrt
die Mittelung von 5min-Werten zu 1h-Mittelwerten zu einer Erh6hung der Haufigkeit
von extremen Inkrementen. Die Haufigkeitsverteilung der Inkremente der
gemessenen 1h-Windgeschwindigkeitsmittelwerte &hnelt der der Windgeschwindig-
keitsinkremente aus dem Wettermodell, auch wenn die Messung an einem raumlich
Punkt erfolgte, das Wettermodell jedoch Flachenmittelwerte angibt.

Die in Abbildung A 23 flir einen Messmast dargestellten Zusammenhénge gelten
qualitativ auch fur die restlichen 81 untersuchten Messmasten. Hier treten jedoch
teilweise hohere Korrelationskoeffizienten bis zu 0,8957 und niedrigere bis zu
-0,3524 auf. 61% der Korrelationskoeffizienten liegen in dem Wertebereich +0,11 um
den Mittelwert von 0,2587. In Abbildung A 24 werden, auf gleiche Weise wie die
COSMO-EU- und COSMO-DE-Windgeschwindigkeiten in Abbildung A 22, die 81
Windgeschwindigkeitsmessungen mit den  entsprechenden = COSMO-DE-
Windgeschwindigkeiten verglichen.
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Abbildung A 24: Vergleich von Windgeschwindigkeitskennwerten aus dem COSMO-DE und von
IWES-Messmasten

Das COSMO-DE liefert in der Vielzahl der Falle deutlich hohere
Windgeschwindigkeitsmittelwerte v gegentber den Messdaten. Auch die Standard-
abweichungen der o(v) der Windgeschwindigkeitszeitreihen fallen deutlich héher aus.
Die Standardabweichungen o(Av) der Windgeschwindigkeitsinkremente liegen zwar
bis auf eine Ausnahme Uber denen der Messdaten, die Diskrepanz ist allerdings
nicht so hoch wie beim COSMO-EU/COSMO-DE-Vergleich. Tabelle A 3 fuhrt die
Mittelwerte der Kennwerte aus Abbildung A 24 auf.

Tabelle A 3: Kennwerte zum Vergleich von Windgeschwindigkeiten aus dem COSMO-DE und
von IWES-Messmasten

IWES-Messmasten | COSMO-DE
Mittelwert von v [m/s] 5,14 6,57
Mittelwert von o(v) [m/s] 2,70 3,27
Mittelwert von o(Av) [m/s] 0,84 1,18
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Fir das betrachtete Jahr, die betrachteten Orte und H6hen weist das COSMO-DE im
Mittel ca. 28% hdohere Windgeschwindigkeiten als die Windgeschwindigkeits-
messungen auf. Ein Grund fur diesen deutlichen Unterschied konnte die im COSMO-
DE nicht bericksichtigte Reduzierung der an den Messmasten gemessenen
Windgeschwindigkeiten durch Abschattungseffekte (etwa durch nahegelegene WEA)
sein. FUr eine wettermodelldatenbasierte Windleistungssimulation sollte prinzipiell die
Moglichkeit in Erwdgung gezogen werden, dass die verwendeten Wettermodell-
daten zu einer Uberschatzung, aber auch Unterschatzung der Windgeschwindig-
keiten tendieren kdnnen. Dies rechtfertigt die Verwendung des Windgeschwindigkeit-
Kalibrierungsparameters 7, in den Formeln (3-29), (3-30) und (3-31).
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Abbildung A 25: Vergleich von Windgeschwindigkeiten aus dem Wettermodell und der am
Finol-Messmast gemessenen

Dass das COSMO-DE auch sehr genau gemessene Windgeschwindigkeiten treffen
kann und eine Bestatigung der These, dass vor allem Abschattungseffekte ein Grund
fur die Unterschiede zwischen gemessenen Windgeschwindigkeiten und denen aus
dem Modell sein kdnnen, zeigt sich fur den offshore Messmast ,Fino1“ (siehe Kapitel
3.1.2). Wie Abbildung A 25 und Tabelle A 4 zeigen, stimmen hier Messung und
Modell deutlich besser (berein, was darin begrindet liegen kann, dass der
Messmast keine wesentlichen Hindernisse in seiner Umgebung hat und mit 103m
deutlich héher als die IWES-Messmasten ist. Der Windgeschwindigkeitsmittelwert v
aus dem COSMO-DE liegt hier zu ca. 4% unter dem gemessenen, was z.T. darauf
zuruckzufuihren ist, dass die Windgeschwindigkeiten auf 100m und nicht auf 103m
Uber den Grund interpoliert wurden.

Tabelle A 4: Kennwerte zum Vergleich der Windgeschwindigkeiten aus dem COSMO-DE und
vom Finol-Messmast

Finol-Messmast | COSMO-DE
vV [m/s] 9,78 9,38
o(v) [m/s] 4,79 4,72
o(Av) [m/s] 0,68 0,57

Ilhre hohen Ubereinstimmungen mit den Finol-Messdaten legen nahe, dass die
Wettermodelldaten, insbesondere auf hoher See (auf der keine Abschattungseffekte
auftreten) und in einer Hohe, die im Bereich von WEA-Nabenhdhen liegt, durchaus
die realen Windverhaltnisse abbilden.
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A3.2 Raumliche Windgeschwindigkeits- und -leistungsinterpolation

Fur die Zuordnung von Windgeschwindigkeiten zu Windparks im Rahmen von
wetterdatenbasierten Windleistungssimulationsverfahren kann eine raumliche
Interpolation notwendig oder vorteilhaft sein. Dies gilt vor allem fir den Fall, dass die
Windleistungssimulation auf Windgeschwindigkeitsmessdaten basiert und die
Zuordnung der Messdaten nur eines einzigen Messmasten zu dem zu simulierenden
Windpark nicht ausreichend ist, da in den Messdaten oftmals Messfehler auftreten.
Aber auch bei einer wettermodelldatenbasierten Windleistungssimulation, an deren
Beispiel die rdumliche Interpolation im Folgenden erlautert wird, ist die Zuordnung
der Windgeschwindigkeiten mehrerer Gitterflachen zu dem zu simulierenden
Windpark anzudenken. Die rdumliche Interpolation ist auch fur leistungsmessdaten-
basierte Windleistungssimulationsverfahren wie in [6] von Bedeutung. Bei der
raumlichen Interpolation werden die Windgeschwindigkeits- oder Leistungszeitreihen
mehrerer Orte mittels entfernungsabhangiger Gewichtung dem zu simulierenden
Windpark zugeordnet. Als Gewichtsfunktionen bieten sich die vier aus Abbildung A
26 an ([A 20], [6]).
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Abbildung A 26: Gewichtsfunktionen und Verliufe fiir die raumliche Interpolation der
Wettermodelldaten j auf Simulationsorte i

Die Distanz dj zwischen dem zu simulierenden Windpark i und dem Mittelpunkt der
Wettermodellgitterflache j kann nach Gleichung 1-3 unter Verwendung des
Erdradius’ berechnet werden. Die Einflussdistanz dy kann nach [6] auf die Lange der
Gitterflichen des Wettermodells gesetzt werden oder durch Modell- und
Validierungsrechnung ein Optimalwert gefunden werden. Die Windgeschwindigkeits-
zeitreihe am zu simulierenden Windpark i setzt sich nach der Gewichtung aus
mehreren (n) Windgeschwindigkeitszeitreihen des Wettermodells zusammen,

1 n
Vi =3 Zwij “ Viwetter modelifiache, j |,
. i=1
Z Wij VWetter mod ellflache,i
j=1

(A 10)
wodurch sich die Windgeschwindigkeitsinkremente vergleichmaliigen.
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A3.3 Weibull-Dichtefunktionen zur Energieertragsberechnung

Ist die Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion (siehe Kapitel 3.2.3) an einem
Standort bekannt, ist davon auszugehen, dass eine WEA oder ein Windpark mit der
Leistungskennlinie P k. (v) Uber einen langen Zeitraum T eine Energie E, liefert, die
dem Integral aus der Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion und der Leistungs-
kennlinie entspricht:

o0

E, =T [P ) f, (v bzw. E, =T-Y P (W1, v)

0 i=1
(A11)

Der rechte Zusammenhang gilt fir diskrete Rechnungen mit n als der Anzahl der
betrachteten Windgeschwindigkeitsklassen v;. Abbildung A 27 verdeutlicht die
Berechnung anhand eines Referenzwindparks.
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Abbildung A 27: Berechnung des Energieertrages eines Referenzwindparks mittels Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion und Leistungskennlinie

Anstelle der Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion f,, kann zur Berechnung des
Energieertrages Ey in Formel (A 11) auch direkt die relative Haufigkeitsverteilung
h(v) der Windgeschwindigkeiten am Standort verwendet werden, welche flr den
betrachteten Windpark ebenfalls in der Abbildung dargestellt ist. Um das Vorgehen
und seine Ergebnisse flr verschiedene WEA oder Windparks unabhangig von ihrer
Nennleistung P, miteinander vergleichen zu kénnen werden im Folgenden anstelle
der Energieertrage die sogenannten Kapazitatsfaktoren cg von 145 Referenz-
windparks wie folgt berechnet:

CE

W

— T I:)LKL (V) f (V)dV — EW
s P, " P,-T
(A12)

Die Kapazitatsfaktoren cepnw) der 145 Referenzwindparks ergeben sich entsprechend
unter Verwendung von h(v) anstelle von f,,(v). Die Kapazitatsfaktoren cgsim Und Cg mess
ergeben sich unter Verwendung der gemaf Formel (A 18) simulierten Leistungen Pegip,
bzw. der gemessenen Leistungen Ppess ZU
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(A13)

Abbildung A 28 zeigt im linken Bild die Glte der Berechnung der Kapazitatsfaktoren.
Als Gutemal? wird die Wurzel der gemittelten 145 quadratischen Abweichungen
(RMSE) der berechneten Kapazitatsfaktoren von den gemessenen verwendet. Es
wird deutlich, dass mit kleiner werdenden Klassenbreiten fur die Erstellung der
Haufigkeitsverteilungen h(v) und der Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen f,
die Fehler geringer werden und sich an den geringen Fehler von cesim (Siehe Kapitel
A3.5) annahern. Bei Klassenbreiten kleiner 0,01m/s gelingt die Approximation der
Weibull-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion an die  Haufigkeits-verteilung  der
Windgeschwindigkeiten nicht mehr, da diese immer mehr gleich-verteilten Charakter
annehmen. Dementsprechend werden die RMSE zwischen cg, und Cgmess @b dann
wieder grof3er. Die besten Approximationen der H&aufigkeits-verteilungen durch die
Weibullfunktion werden bei der gro3ten Klassenbreite von 1m/s erzielt; hier liegen
die RMSE von cg,, und Cg ) @am néchsten beieinander.
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Abbildung A 28: Berechnung des Energieertrages eines Windparks mittels Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion und Leistungskennlinie

Der rechte Teil der Abbildung zeigt die Differenzen Cgperechnet - Cemess ZWiSChen den
gemessenen Kapazitatsfaktoren und den berechneten (Cesim, Cew, Cenw)) fUr jeden
Windpark fur Windgeschwindigkeitsklassen der Breite 0,5m/s und 0,05m/s. Die
Windparks der x-Achse wurden zur besseren Ubersichtlichkeit nach ihrer jeweiligen
Differenz sortiert. Es zeigt sich, dass die Kapazitatsfaktoren cgy und cgpw) im Mittel
kleiner ausfallen als die gemessenen. Die Verwendung von Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen  bzw. der  Haufigkeitsverteilungen  von
Windgeschwindigkeiten zur Bestimmung der Energieertrage gemafd Formel (A 11)
fuhrt demnach bei der Ublichen Verwendung von relativ breiten Windgeschwindig-
keitsklassen in der Regel zu einer Unterschatzung der Energieertrage, was sich
folgendermalR3en erklaren lasst: Bei der Klassenzuordnung fallen innerhalb des
jeweiligen Klassenintervalls die exakten Windgeschwindigkeitswerte genauso ins
Gewicht wie die niedrigeren. In dem Windgeschwindigkeitsbereich von ca. 5m/s bis
15m/s, in welchem die Leistungskennlinien ihren steilsten Anstieg aufweisen (siehe
z.B. Abbildung A 27), geht mit der Klassenbildung entsprechend eine
Unterschatzung der Ertrage einher.
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A3.4 Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien

A3.4.1 BIN-gemittelte Windpark-Leistungskennlinien

Die Problemstellung der Bestimmung einer Windpark-Leistungskennlinie aus den
gemessenen Leistungswerten und den Wettermodelwindgeschwindigkeitswerten
eines Windparks entspricht der Problemstellung der Bestimmung reproduzierbarer
WEA-Leistungskennlinien. Aus diesem Grund wird das Verfahren zur Ermittelung
von WEA-Leistungskennlinien aus der IEC-Norm 61500-12 [64] weitestgehend auf
die gemessenen Leistungs- und Wettermodellwindgeschwindigkeits-Werte von
Windparks ubertragen. Hierbei ist zu beachten, dass die Wettermodelldaten eine
zeitliche Auflésung von einer Stunde haben, wahrend die Windmessdaten zur
Bestimmung von WEA-Leistungskennlinie laut IEC-Norm als 10min-Mittelwerte
vorliegen mussen. Aus diesem Grund werden samtliche Berechnungsvorschriften
und Bedingungen aus der IEC-Norm an die zeitliche Auflosung von einer Stunde
angepasst. Die in der IEC-Norm fir die Vermessung von fur WEA-Leistungs-
kennlinien vorgesehene Luftdichtekorrektur (siehe Kapitel 3.3.3) wird fur Windparks
unter Verwendung der mittleren Windpark-Nabenhdhe (siehe Kapitel 1.1.2.4)
durchgefihrt. Die korrigierten Windgeschwindigkeits- bzw. Leistungswerte v, ;; bzw.
Pnij des Datensatzes j werden innerhalb aquidistanter Windgeschwindigkeitsklassen
I gemittelt, wobei Klassen der Breite 0,5m/s verwendet werden, deren Zentren

Vielfache von 0,5m/s sind.
n; n;
Zvn,i,j z I:)n,i,j
— _j= j=1

Veni = n PBIN i n

(A14)

Darin steht n; fir die Anzahl der Windgeschwindigkeits- und Leistungswerte in der
Windgeschwindigkeitsklasse i. Dieses Verfahren wird analog zur IEC-Norm ,BIN-
Verfahren® genannt.

Abbildung A 29 verdeutlicht die Erstellung von Windpark-Leistungskennlinien mittels
des ,BIN-Verfahrens®. In der Abbildung sind die Grenzen der Windgeschwindigkeits-
klassen dargestellt, fir die die Mittelungen durchgefuhrt wurden. Die Klassen von 0
bis 0,75m/s, von 19,25 bis 20,25m/s, von 21,25 bis 22,25m/s und von 22,25 bis
24,25m/s sind breiter als 0,5m/s. Die Breite einer Klasse wurde, wie in der IEC-Norm
vorgeschlagen, vergrofRert, sofern weniger als drei Datenwerte in ihr lagen. Die
Vergrolerung wurde fur ganzzahlige Vielfache von 0,5m/s vorgenommen. Die
eingrenzenden Kriterien aus der IEC-Norm, die eine Klassenbreitenvergréf3erung nur
unter bestimmten Bedingungen beziglich der Bemessungsleistung und des
Jahresenergieertrages zulassen, wurden aus dem Grund nicht dbernommen, dass
Windparks wegen ihrer raumliche Verteilung in der Regel erst bei hoheren
Windgeschwindigkeiten als WEA ihre Nennleistung erreichen. Diese eingrenzenden
Kriterien mussten fur Windpark-Leistungskennlinien neu definiert werden. Der
Datenwert mit der hochsten Windgeschwindigkeit von ca. 25m/s in Abbildung A 29
fliel3t nicht in die Windpark-Leistungskennlinie ein, weil keine Klasse mehr gebildet
werden kann, die mindesten 3 Datenwerte enthalt.
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Abbildung A 29: BIN-gemittelte Windpark-Leistungskennlinie eines Referenzwindparks

Die Windpark-Leistungskennlinie zeigt den typischen sprunghaften Verlauf im hohen
Windgeschwindigkeitsbereich. Dieser sprunghafte Verlauf ist darauf zurickzuftihren,
dass im hohen Windgeschwindigkeitsbereich nur wenige Datenwerte vorliegen. Fir
die wetterdatenbasierte Windleistungssimulation sind solche Spriinge problematisch.
Bei Verwendung dieser Windpark-Leistungskennlinie wirden den Wettermodell-
windgeschwindigkeiten von 17,5, 18 und 18,5m/s die Leistungswerte 35, 33 bzw.
35,3MW zugeordnet werden. Auch wenn sich der Leistungsabfall bei 18m/s bei der
vorliegenden Datengrundlage im Mittel ergibt, ist eine Abbildung dieser Eigenart in
Simulationen, zumal sie fur lAngere Zeitraume durchgefihrt werden, nicht sinnvoll.
Die Ubertragung des Verfahrens zur Zertifizierung von WEA-Leistungskennlinien auf
Windpark-Leistungskennlinien steht in einem gewissen Zusammenhang zu den
Netzanschlussrichtlinen [A 21] und [34] sowie der Verordnung [A 22]. In diesen wird
zwar eine Zertifizierung der Leistungskennlinie von WEA, welche hier als
Energieerzeugungseinheiten (EZE) bezeichnet werden, nach DIN-Norm gefordert.
Fur Windparks, hier als Energieerzeugungsanlagen (EZA) bezeichnet, besteht diese
Forderung allerdings nicht. Die Forderungen fir Windparks hinsichtlich zu
erbringender Kennlinien beziehen sich auf Spannnungseinbriiche AU(t), Wirk-
leistungsreduktionen bei Uberfrequenz AP(f) und Blindleistungsregelungen durch
eine Verschiebungsfaktor-Wirkleistungskennlinie cose(P) oder eine Spannungs-
Blindleistungskennlinie U(Q) (oder auch U(cosg)) sowie Blindstrom-Nennstrom-
Kennlinie Algjingstrom(In) (Siehe auch [A 23], [A 24], [A 25]).
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A3.4.2 Anzahl-gemittelte Windpark-Leistungskennlinien

Eine Windpark-Leistungskennlinie mit geringeren Springen im hohen Wind-
geschwindigkeitsbereich kann dadurch erhalten werden, dass nicht Klassen mit
gleicher Breite, sondern gleicher Anzahl an Datenwerten verwendet werden. Hierfur
wird zunachst eine Umsortierung des Datensatzes mit den n Wettermodell-
windgeschwindigkeiten v vorgenommen. Seine zeitliche Ordnung wird aufgehoben
und stattdessen eine aufsteigende Sortierung nach den Betragen der
Windgeschwindigkeiten durchgefuhrt woraus sich die sortierten Windgeschwindig-
keiten vsriert €rgeben. Die Umsortierung nach Windgeschwindigkeitsbetragen wird
ebenfalls auf die Leistungsdaten P angewendet, wobei die Zuordnung der P/v-
Datenpaare beibehalten wird. Hieraus ergeben sich die sortierten Leistungen Psoriert.
Nach der Umsortierung erfolgt die Mittelung fur eine feste Anzahl m an P/v-
Datenpaaren gemal} folgenden Zusammenhangen:

i-m i-m
zvsortiertj Z I:)sortiert,j .
j=i-m-m+1 j=i-m-m+1 I-m<n
7 — m D _ m
Vanzahlgemittelt,i - n Panzahlgemittelt,i - n
szortiert,j z I:)sortiert,j I-m>n
j=i-m-m+1 j=i-m—-m+1
( m m
(A 15)

Die unteren Varianten der Formeln werden nur auf die hdchsten
Windgeschwindigkeiten angewendet, wenn nicht mehr m Werte zur Verfigung
stehen. Eine hohere Anzahl m an Datenwerten bei der Mittelung fuhrt zu einer
geringeren Streuung.

In Abbildung A 30 sind die sich ergebenden Leistungskennlinien fur unterschiedliche
Mittelungsanzahlen m dargestellt. Die Streuung der sich bei m=10 ergebenen
schwarzen Punkte hat im Vergleich zu den ungemittelten Datenpaaren (blaue
Punkte) abgenommen. Eine weitere Abnahme der Streuung wird durch die
Verwendung einer noch héheren Anzahl m bei der Mittelung erreicht. Bis ca. 12m/s
weist die mit m=50 ermittelte griine Leistungskennlinie einen sprunghaften, danach
einen glatteren Verlauf auf. Ab ca. 18m/s ist diese Windpark-Leistungskennlinie
deutlich glatter als eine BIN-gemittelte, allerdings endet sie wegen der geringen
Anzahl an P/v-Datenpaaren im hohen Windgeschwindigkeits-Bereich bereits bei ca.
20m/s. Je groRRer die Anzahl m zur Mittelung ist, bei desto niedrigeren
Windgeschwindigkeiten endet die Leistungskennlinie. Fur den letzten Punkt der
grinen anzahl-gemittelten Windpark-Leistungskennlinie konnten nur noch 34
Datenwerte verwendet werden, da in diesem hohen Windgeschwindigkeits-Bereich
nicht mehr vorlagen. Wegen ihrer sprunghaften Verlaufe im unteren Windge-
schwindigkeitsbereich und ihren friilhen Ende bei relativ niedrigen Windgeschwindig-
keiten eignen sich anzahl-gemittelte Windpark-Leistungskennlinien nicht zum
Vergleichen der P/v-Zusammenh&nge unterschiedlicher Windparks oder fur wetter-
datenbasierte Windleistungssimulationen.
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Abbildung A 30: Anzahl-gemittelte Windpark-Leistungskennlinie eines Referenzwindparks

A3.4.3 Gefittete Windpark-Leistungskennlinien

Durch Ermittelung eines Polynoms, welches den mittleren Zusammenhang zwischen
gemessener Windpark-Leistung und Wettermodellwindgeschwindigkeit wiedergibt,
kann eine durchgehend glatte Windpark-Leistungskennlinie erzeugt werden, welche
bis in die hochsten Windgeschwindigkeits-Bereiche reicht. Das Polynom wird mittels
der Methode der kleinsten Fehlerquadrate bestimmt, wobei der Grad des Polynoms
vorgegeben werden muss. Abbildung A 31 zeigt die gefittete Windpark-Leistungs-
kennlinie eines Referenzwindparks fir Polynome unterschiedlicher Gradzahlen.
Beispielsweise erflllt die gefittete Windpark-Leistungskennlinie des Polynoms 3.
Grades den Zusammenhang: P(v) = -0,019932v® + 0,73018v* + -3,7737v + 6,357.

Es ist in der Abbildung ersichtlich, dass das Polynom 3. Grades keine ausreichend
gute Approximation an den mittleren P/v-Zusammenhang liefert. Die Kurve hat ein
Minimum von tdber 1MW bei ca. 2,5m/s. Einer Windgeschwindigkeit von Om/s ordnet
sie einen Leistungswert von ca. 6MW zu. In dem Windgeschwindigkeits-Bereich von
ca. 19m/s bis ca. 24m/s liegt die Kurve oberhalb der Nennleistung des Windparks.
Eine bessere Approximation des mittleren P/v-Zusammenhangs wird durch die
Polynome 6. und 10. Grades erzielt. Diese liegen im unteren Windgeschwindigkeits-
Bereich nahezu auf der BIN-gemittelten Windpark-Leistungskennlinie, sind aber ab
ca. 14m/s deutlich glatter als diese. Der starke Ausrei3er in der BIN-gemittelten
Windpark-Leistungskennlinie bei ca. 20m/s, welcher sich durch die weite Streuung
der P/v-Datenpaare in diesem Windgeschwindigkeits-Bereich ergibt, ist im Polynom
10. Grades aufgehoben. Die durch Polynome 6. und 10. Grades gefitteten Windpark-
Leistungskennlinien gehen ab ca. 18m/s deutlich auseinander. Erstere beginnt ab ca.
20m/s deutlich anzusteigen, letztere ab ca. 22m/s. Diese Anstiege nehmen
exponentiell zu und gehen bei ca. 22m/s Uber die Nennleistung des Windparks von
61,2MW hinaus. Dass die beiden Windpark-Leistungskennlinien im hohen
Windgeschwindigkeitsbereich so stark ansteigen, liegt daran, dass im hohen
Windgeschwindigkeitsbereich ab 20m/s nur sehr wenige Datenwerte vorliegen und
die Koeffizienten der Polynome so bestimmt sind, dass eine bestmogliche
Anpassung an alle P/v-Datenpaare erreicht wird. Diese hohen Gradienten am oberen
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Ende des Windgeschwindigkeits-Bereiches sind typische fur gefittete Windpark-
Leistungskennlinien, welche durch Polynome hdherer Ordnung ermittelt werden. Es
kann, abhangig von den jeweiligen Werten der P/v-Datenpaare und dem Grad des
Polynoms, anstelle von extremen Anstiegen auch zu extremen Abféallen kommen.
Wegen dieser Unsicherheit im hohen Windgeschwindigkeits-Bereich ist die
Bestimmung von  Windpark-Leistungskennlinien ~ durch ~ Polynome  kein
reproduzierbares Verfahren. Es ware allerdings moéglich durch Polynome gefittete
Windpark-Leistungskennlinien ab  einer  bestimmten  Windgeschwindigkeit
,<abzuschneiden®, d.h. héhere Windgeschwindigkeiten nicht mehr zu bericksichtigen.
Die Windgeschwindigkeit miusste festgesetzt werden und koénnte z.B. 20m/s
betragen. Ebenfalls musste die Ordnung der Polynome festgelegt werden.
Polynomgrade von 5 bis 10 liefern ausreichend gute Approximation, héhere Grade
bedeuten lediglich eine gestiegene Komplexitat und Uberanpassung an Ausreier,
aber nur geringe Approximationsverbesserungen.
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Abbildung A 31: Gefittete Windpark-Leistungskennlinien eines Referenzwindparks
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A3.5 Gumbel-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion

In [A 26] wurde eine modifizierte Form der Gumbel-Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktion (auch Fisher-Tippett-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion) als eine
Funktion identifiziert, deren Dichtekurve bei korrekter Wahl der Funktionsparameter
eine ahnliche Form wie Windpark-Leistungskennlinien aufweist.

Es wurde mit Y ein zusatzlicher Faktor eingefiihrt um eine Abweichung des Integrals
der Dichtefunktion von dem Wert 1 bzw. eine Skalierung der Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktion auf die Nennleistung Pnwindpark €in€s Windparks zu ermdglichen:

k

A—v
Y- I:)n,Windpark K e

e
K

I:)Gumbel,3 (Vw) =

(A 16)

Aulerdem wurde in [A 26]] anhand der Parameter, die sich durch Anpassung der um
Y erweiterten modifizierten Gumbel-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion an den
mittleren Zusammenhang der Leistungen und Windgeschwindigkeiten von 35
Windparks ergeben, ein nahezu linearer Zusammenhang zwischen den Parametern
A und k aufgezeigt. Dieser Zusammenhang wird anhand von 145 Windparks
Uberpruft und bestatigt (siehe Abbildung A 32). Die Wurzel der mittleren
quadratischen Abweichungen (RMSE) der blauen Datenpunkte um die blaue
Regressionsgerade betragt 0,5684. Diese Streuung ist wesentlich geringer als bei Y,
hier betragt der RMSE zu der entsprechenden Regressionsgeraden 5,0238.
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Abbildung A 32: Abhingigkeit der Parameter A und Y der modifizierten Gumbel-Funktion von k
bei 145 Referenzwindparks

Wegen des nahezu linearen Zusammenhangs wird der Parameter A durch die
Regressionsgerade  A(k)=1,9551k+2,5037 substituiert. Die modifizierte und
reduzierte, zweiparametrische Gumbel-Funktion genigt dann dem empirisch
ermittelten Zusammenhang:

2,5037,
2,5037-v 1,955-— -
Y- I:)n,Windpark e1’955+ e “

k

I:)Gumbel,z (Vw) =

(A17)

Fir die folgenden Betrachtungen wird der Faktor P,wingpark auf 1 gesetzt, was
gleichbedeutend mit einer Normierung der Zusammenhange auf Nennleistung ist.
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Die Auswirkungen von k und Y auf die Form der Funktion Pgympe2z Werden in
Abbildung A 33 verdeutlicht.
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Abbildung A 33: Verinderung der Parameter Y und k der reduzierten modifizierten Gumbel-
Funktion bei jeweils konstant gehaltenem anderen Parameter

Ein zunehmender Faktor Y bewirkt, wie erwahnt, eine Streckung in Richtung der
Ordinaten-Achse. Der Parameter k ist maf3geblich fir den Anstieg und den Abfall und
somit fur die Breite der Kurve. Mit zunehmenden k wird bei der Anpassung der
Funktion an Windpark-Leistungskennlinien auch ein zunehmendes Y einhergehen,
da (auch grof3e) Windparks in der Regel bei hohen Windgeschwindigkeiten nahe an
ihre Nennleistung kommen bzw. diese erreichen. Grol3e Werte fur Y und k lassen auf
eine groRe Energieausbeute des Windparks schlieBen. Ein zunehmendes Kk
verschiebt die Funktion zwar nach rechts, der Anstieg der Kurve wird geringer,
allerdings wird sie auch breiter, wodurch (wenn auch nur bei den seltenen hohen
Windgeschwindigkeiten) ein grof3erer Windgeschwindigkeitsbereich abgedeckt wird.
Die einhergehende Zunahme von Y vergrol3ert die Flache unter der Kurve.

Die roten Kurven in beiden Teilen der Abbildung A 33 sind identisch. Sie ergeben
sich mit den Werten 8 und 17 fur k bzw. Y. In diesem Bereich liegen die beiden
Parameter dblicherweise bei der Anpassung an den Zusammenhang von
Windgeschwindigkeiten und auf Nennleistung normierten Windpark-Leistungen.
Diese Werte werden als Startwerte fiur die Verwendung der Matlab-Funktion
Jsqcurvefit® verwendet, die imstande ist, nichtlineare Ausgleichsrechnungen
(nonlinear curve-fitting) im Sinne der Methode der kleinsten Fehlerquadrate
durchzufihren. Auf diese Weise werden die optimalen Parameter der
zweiparametrischen modifizierten Gumbel-Funktion fir Referenzwindparks aus
Kapitel 1.1.2.1 ermittelt. Hierfir wurden die auf Stunden gemittelten Leistungs-
messdaten von 145 Referenzwindparks des Jahres 2008 sowie die zugehdrigen, auf
mittlere  Windpark-Nabenhdhen interpolierten Windgeschwindigkeiten aus dem
COSMO-EU-Wettermodell verwendet.

Die Streuung der Parameter Y um die Regressionsgerade, aber auch um die
quadratische Regressionskurve ist grof3. Der RMSE hat im Vergleich zur Anpassung
durch die dreiparametrische modifizierte Gumbel-Funktion zugenommen (siehe
Legende). Der angenommene Zusammenhang von zunehmenden Y Dbei
zunehmenden k ist allerdings zu erkennen. Werden die 13 Windparks, deren
Parameter den weitesten Abstand zur Regressionsgeraden aufweisen, entfernt, fallt
der RMSE auf 1,7414. Wegen diesem relativ geringen Fehler wird im Folgenden
auch die auf einen Parameter reduzierte, einparametrische modifizierte Gumbel-
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Funktion Pcumer1(Vw) mitbetrachtet, fur die Y in Formel (2-29) durch den linearen
Zusammenhang Y=3,7471k -10,7762 substituiert wird.
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Abbildung A 34: Abhingigkeit der Parameter Y und k der zweiparametrischen modifizierten
Gumbel-Funktion bei 145 Referenzwindparks

Abbildung A 35 und Abbildung A 36 zeigen die mit den ein- und zweiparametrischen
modifizierten Gumbel-Funktionen Pgymper,1(Vw) UNd Peumper2(Vw) Mmodellierten Leistungs-
kennlinien von jeweils vier Windparks. In Abbildung A 35 sind die vier Windparks
dargestellt, bei denen die modellierten Leistungskennlinien den kleinsten RMSE zu
den Pnomier/V-Wertepaaren aufweisen. In Abbildung A 36 sind vier Windparks
dargestellt, deren Y- und k-Parameter einen grol3en Abstand zur Regressions-
geraden aus Abbildung A 34 aufweisen. Die Nummern der dargestellten Windparks
sind auch in Abbildung A 34 angezeigt.

Es ist in Abbildung A 35 zu erkennen, dass die zweiparametrische Funktion gut den
mittleren Zusammenhang der Datenpunkte abbildet. Inr RMSE zwischen Leistungs-
und Windgeschwindigkeitswertepaaren ist stets nur geringfiigig kleiner als der des
Polynoms 10. Grades. Bei Windpark 25 und 10 scheint die angegebene
Nennleistung zu hoch zu sein, was der Leistungskennlinien-Modellierungen jedoch
keinen Abbruch tut. Windpark 10 besitzt den niedrigsten RMSE aller Windparks. Die
einparametrische modifizierte Gumbel-Funktion bildet die Leistungskennlinie nur bei
Windpark 109 akzeptabel, hier aber auRerordentlich genau nach.

Abgesehen von Windpark 64 in Abbildung A 36, fir den offensichtlich falsche
Nennleistungsangaben vorliegen oder lang andauernde Einspeisedrosselungen
vorgenommen wurden, wird der mittlere Zusammenhang der Datenpunkte durch die
zweiparametrische Funktion gut abgebildet; sie liegt weitestgehend auf dem
Regressionspolynom. Die hohen Abweichungen der Parameter Y und k der
dargestellten zweiparametrischen Funktionen von der Regressionsgeraden in
Abbildung A 34 sind durch die fehlerhaften Messwerte zu erklaren. Es scheint sich
bei allen 4 Abbildung A 36 in dargestellten Windparks um falsche Nennleistungs-
angaben zu handeln. Eine hohe Abweichung der Parameter Y und k von der
Regressionsgeraden bedeutet nicht unbedingt eine schlechte Approximation der
Leistungs-/Windgeschwindigkeitswertepaare durch die modifizierte Gumbel-Funktion.
Bei Windpark 118 wurde der mittlere Zusammenhang gut nachgebildet, auch wenn Y
durch die wohl zu hohe Nennleistungsangabe relativ klein ausfallt. Windpark 64
hingegen weist nicht nur relativ hohe Y- und k-Werte, sondern auch den hdchsten
RMSE aller Windparks auf.
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Abbildung A 35: Approximierte Windpark-Leistungskennlinien mit geringen Abweichungen
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ungewohnlichen Zusammenhang der Parameter Y und K
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Abbildung A 37: Vergleich der sich durch Modellierung und Regression ergebenden RMSE zu
den Poomiere/ v-Wertepaaren

Abbildung A 37 zeigt den Zusammenhang zwischen den RMSE der an den
Zusammenhang von Windgeschwindigkeiten und auf Nennleistung normierten
Leistungen aller betrachteten Referenzwindparks gefitteten modifizierten Gumbel-
Funktionen und den RMSE der hieran gefitteten Polynome 10. Grades. Die einpara-
metrische Funktion weist fir manche Windparks deutlich héhere RMSE als die
Polynome auf. Zudem bildet sie, wie in den beiden vorigen Abbildungen gezeigt, den
mittleren Zusammenhang nur unzureichend nach und wird deswegen fortan nicht
weiter betrachtet. Die zweiparametrische modifizierte Gumbel-Funktion hingegen
fuhrt zu fast den gleichen RMSE wie die Regressionspolynome. Dies ist besonders
insofern beachtlich, dass die Regressionspolynome uber deutlich mehr Freiheits-
grade verflugen, also anpassungsfahiger sind, sich allerdings nicht auf unterschied-
liche Windparks Ubertragen lassen. Die modifizierte zweiparametrische Gumbel-
Funktion fuhrt zu vergleichbaren Approximationsgenauigkeiten, allerdings einem
zweifellos naturlicheren Verlauf bei hohen Windgeschwindigkeiten und eignet sich
mit ihrer geringen Anzahl von zwei Parametern als empirisch entwickeltes Modell fur
Windpark-Leistungskennlinien. Mit der modifizierten zweiparametrischen Gumbel-
Funktion erstellte Windpark-Leistungskennlinien werden in Kapiteln 3.6.1 und 3.6.2
als Referenz zu den dort betrachteten Windpark-Leistungskennlinien verwendet.

Zur Uberprufung der Abhangigkeit der beiden Modellparameter Y und k von Eigen-
schaften der Windparks dient Abbildung A 38. Fur alle 9 betrachteten Windpark-
eigenschaften ist kein eindeutiger Zusammenhang zu erkennen; die Streuungen von
Y und k sind zu grof3. Die Regressionsgeraden lassen bei einigen Eigenschaften
zwar Tendenzen erahnen, so gehen z.B. mit einem grofR3eren mittleren Verhéltnis von
Rotorflache zur Nennleistung (A/P,-Verhaltnis) eher kleinere Werte fiir Y einher, die
Modellierung einer Windpark-Leistungskennlinie auf Grundlage einer vorgegebenen
Windparkeigenschatft ist jedoch nicht moglich. Nichtsdestotrotz lassen sich mit den
durch die modifizierte zweiparametrische Gumbel-Funktion modellierten Windpark-
Leistungskennlinien durch Einsetzen von Windgeschwindigkeitswerten vywm aus dem
numerischen Wettermodell Windleistungswerte P, simulieren,

I:)sim (t) = I:)Gumbel,z (VNWM (t)) )
(A18)
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mit gemessenen vergleichen und Rickschlisse auf die Gilte dieser
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Abbildung A 38: Zusammenhang zwischen den Modellparametern Y und k und Eigenschaften
der Referenzwindparks

Die simulierten Leistungswerte eines Referenz-windparks sind in Abbildung A 39 den
gemessenen gegenubergestellt. Die transformierte Leistungszeitreine ist im
Zeitauschnitt in Abbildung A 39 links oben zu sehen. Dort ist gezeigt, dass die
gemessenen und simulierten Leistungen &hnlichen Verlauf haben. Der
Korrelationskoeffizient der beiden Zeitreihen betragt 0,8831. Im Vergleich hierzu liegt
der Korrelationskoeffizient von Leistungsmessung und Windgeschwindigkeit bei
0,8538, der von Windgeschwindigkeit und Leistungs-simulation bei 0,9664. Das Bild
rechts oben zeigt die Leistungswerte Uber der Windgeschwindigkeit. Die simulierten
Leistungen liegen ohne Streuung auf der Leistungskennlinie. In der Darstellung der
Differenz der gemessenen und simulierten Leistungen tber der Windgeschwindigkeit
im Bild links unten fallt der Bogen im positiven Ordinatenbereich auf, den die
Differenz nicht Uberschreitet. Der Bogen wird durch die Simulationswerte gebildet,
die groRer als die Messwerte sind. Da das Minimum der Messwerte Null ist entspricht
der Verlauf des Bogens dem der Leistungskennlinie, die rot eingezeichnet ist. Durch
den obersten Punkt im Bild wird deutlich bis zu welch hohen Windgeschwindigkeiten
Leistungsmesswerte gleich Null vorliegen (11m/s).

Die Differenzen belaufen sich auf bis zu ca. +/-70% der Nennleistung, die
Standardabweichung auf ca. 12%. Werden die positiven und negativen Differenzen
getrennt betrachtet, ergibt sich fur die positiven ein Mittelwert von 6,7% und eine
Standardabweichung von ca. 7% (welche in Abbildung A 39 als rot gestrichelte Linie
um den Mittelwert in positiver und in negativer Richtung dargestellt ist). Die
entsprechenden Werte fur negative Differenzen liegen bei ca. -10% und 11% (griin
gestrichelte Linien). Die geringere Standardabweichung positiver Differenzen kann
auf ihre die Begrenzung durch die Leistungskennlinie zurtickgefuihrt werden. Die
Streuung der Differenzen um Null weist ihr Maximum im mittleren Windgeschwindig-
keitsbereich um die 10m/s auf, wie schon in der gro3en Spanne von Leistungswerten
Uber der entsprechenden Windgeschwindigkeit im Bild rechts oben von Abbildung A
39 zu sehen war. Ab einer Windgeschwindigkeit von ca. 15 m/s nehmen die
Differenzen vorrangig negative Werte an, was auf die geringen Freiheitsgrade der
modifizierten zweiparametrischen Gumbel-Funktion zuriickzufuhren ist.
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Abbildung A 39: Gegeniiberstellung von gemessener und simulierter Leistung eines
Referenzwindparks (INr. 1)

Das Bild rechts unten zeigt, dass der nichtlineare Zusammenhang von
Windgeschwindigkeit und gemessener Leistung im dartberliegenden Bild durch die
Transformation der Windgeschwindigkeit mittels der Windpark-Leistungskennlinie
linearisiert wurde; die Streuung um die rote Ursprungsgerade mit der Steigung 1
entspricht der Streuung um die rote Leistungskennlinie im Bild rechts oben. Um zu
Uberprifen, ob zwischen simulierten und gemessenen Leistungswerten ein linearer
Zusammenhang besteht, wurden die Zeitpunkte ermittelt, zu denen die simulierten
Leistungen in eine bestimmte Klasse fallen und die Mittelwerte der simulierten und
gemessenen Leistungen zu diesen Zeitpunkten berechnet. Die resultierende, griine
Kurve der Klassenmittelwert liegt sehr genau auf dem linearen Zusammenhang (rot).
Dies qilt fur alle Referenzwindparks.

Neben dem direkten Zusammenhang zwischen den Mess- und Simulationswerten
weisen die gemessenen und simulierten Leistungszeitreinen der Referenzwindparks
auch ahnliche Charakteristiken auf wie Abbildung A 40 zeigt.

Wahrend die Zusammenhange von simulierten und gemessenen Energieertragen
(RMSE=1,55GWh) und Kapazitatsfaktoren (RMSE=0,0068) im linken bzw. mittleren
Bild nahe bei der Ursprungsgeraden mit der Steigung von 1 liegen, also sehr gut
simuliert wurden, fallen die simulierten Standardabweichungen im rechten Bild etwas
geringer als die gemessenen aus. Die Variabilitdt der gemessenen 1lh-Leistungs-
mittelwerte Ubertrifft die Variabilitat der mit den Windparkleistungskennlinien trans-
formierten 1h-Windgeschwindigkeitswerte aus dem Wettermodell etwas.

Die durchgefuhrten Windleistungssimulationen kdonnen insgesamt als sehr genau
eingestuft werden, allerdings muss beachtet werden, dass Windpark-Leistungs-
kennlinien verwendet wurden, die an den gemessenen Zusammenhang von Wind-
geschwindigkeit und Leistung angepasst waren.
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Abbildung A 40: Vergleich von Charakteristiken der simulierten und gemessenen
Leistungszeitreihen der Referenzwindparks

A3.6 Glattung von summierten Referenzwindpark-
Leistungskennlinien

In diesem Kapitel werden die Parameter der Modelle aus Kapitel 3.6.2 an die
Messdaten von 97 Referenzwindparks angepasst. Hierfir ist eine umfangreiche
Datenaufbereitung notwendig. Da fur jeden Referenzwindpark die WEA-Typen be-
kannt sind, kbnnen zunachst die mittleren Windpark-Nabenhdhen nach Formel (1-28)
berechnet werden. Auch die entsprechenden WEA-Leistungskennlinien kénnen wie
folgt aufbereitet werden:

e Erweiterung gemaR Kapitel 3.3.1 auf die Windgeschwindigkeit von 25m/s um
den , letzten® Leistungswert, sofern keine  Leistungswerte  fir
Windgeschwindigkeiten Uber 25m/s vorliegen.

¢ Hoheninterpolation und —extrapolation auf mittlere Windpark-Nabenhdhe nach
Formel (3-19) unter Verwendung von z

e Summierung gemaf Formel (3-25).

Es erfolgt eine Extraktion von 1h-Windgeschwindigkeitswerten aus dem COSMO-DE
fur die Jahre 2007 bis 2010. Es werden diejenigen Windgeschwindigkeiten in ca.
36m, 73m, 122m und 184m Ho6he extrahiert, in deren Gitterflichen die Referenz-
windparks liegen. Die Windgeschwindigkeiten werden gemafR Formel (3-9) auf die
mittleren Windpark-Nabenhéhen interpoliert und so die fur die Referenzwindparks
gultigen Windgeschwindigkeiten vyp gebildet. Bei den Leistungsmessdaten der
Referenzwindparks werden zunachst die Umstellungen auf Sommerzeit der Jahre
2007 bis 2010 ruckgangig gemacht. Daraufhin werden die gemessenen 15min-Werte
zu 1h-Werten gemittelt. Die Mittelung erfolgt jedoch nicht fir die vollen Stunden,
sondern fur die vier aufeinander folgenden Viertelstundenwerte ab der 2. Viertel-
stunde der Stunden, bspw. von 0:15 bis 1:15. Bei dieser Bildung von 1h-Leistungs-
werten wird die hochste Korrelation zu den Windgeschwindigkeitswerten erreicht. Es
werden auch dann 1h-Mittelwerte gebildet, wenn nur 1, 2 oder 3 15min-Werte fir die
jeweilige Stunde vorliegen. Die Modelle fir Windpark-Leistungskennlinien aus Kapitel

3.6.2 und A3.5 werden fur einen festen vorgegebenen Vektor V., , der von O0m/s bis

40m/s reicht und eine Schrittweite von 0,1m/s aufweist, erstellt. Anschlie3end
werden fur die aufbereiteten Windgeschwindigkeiten vyp aus dem Wettermodell die
zugehorigen Leistungswerte der Modelle fur Windpark-Leistungskennlinien durch
lineare Interpolation bestimmt. Die Matlab-Funktion ,Isqcurvefit® bildet daraufhin die
Summe der Fehlerquadrate zwischen den auf diese Art modellierten und den
gemessenen Leistungswerten und variiert den jeweiligen Glattungsparameter (on
oder o, bzw. Y und k bei der Gumbel-Funktion) bei der Bildung der Modelle fur
Windpark-Leistungskennlinien solange, bis die Summe der Fehlerquadrate ein
Minimum erreicht hat. Bei der Kalibrierung der Modelle mit dem zusatzlichen
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Modellparameter 17, erfolgt die lineare Interpolation nicht auf Basis der
Windgeschwindigkeiten vyp, sondern auf Basis der Windgeschwindigkeiten 7, -vwp.
Die Matlab-Funktion ,Isqcurvefit” variiert in diesen Fallen beide Modellparameter
solange, bis die Summe der Fehlerquadrate zwischen simulierten und gemessenen
Leistungswerten ein Minimum erreicht hat. Es ist zu beachten, dass 7, ohne
Berucksichtigung gegenseitiger WEA-Abschattungseffekte, sei es durch das
windrichtungsabhéngige Abschattungsmodell aus Kapitel 4.1.1 in Form von mwp(@,Vy)
oder eine mittlere Windeffizienzkennlinie (siehe Kapitel 4.1.2) in Form von mwe(Vw),
bestimmt wird. Bei Berticksichtigung dieser Effekte ist davon auszugehen, dass 7,
hohere Werte annimmt, die pauschale Windgeschwindigkeitsreduzierung durch
also geringer ausfallt, da zusatzliche Reduzierungen durch die Abschattungseffekte
abgebildet werden. Der in zwei Modellen zusatzlich eingeflihrte Faktor 7p betragt
0,975 (siehe Ausfuhrungen in Teil 4). Bei den Modellen, welche auf die Weibull-
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion zurtickgreifen, werden die zugehdrigen Parameter
A und k aus den Windgeschwindigkeiten vyp des jeweiligen Referenzwindparks
bestimmt.

Tabelle A 5 gibt eine Ubersicht Uber die verwendeten Modelle und gibt die
Mittelwerte der sich fur die 97 Referenzwindparks ergebenden Modellparameter
sowie den mittleren RMSE an. Die mittleren Modellparameter &, fallen mit Werten

um 0,3 hoher aus als die konstanten Niveaus der Turbulenzintensitaten Tl aus
Abbildung 3-7 im Bereich zwischen 0,1 und 0,2. Grund hierfir kdnnte die Tatsache

sein, dass sich die &, aus der Modellanpassung an Referenzwindparks ergeben, die
Tl hingegen an Messmasten gemessen wurden.

Tabelle A 5: Ubersicht iiber die Modelle fiir Windpark-Leistungskennlinien und deren mittlere
RMSE bei Kalibrierung auf RMSE

modellierte Leistung Formel(n) | RMSE[%]| &, | o, [m/s] | 7, Y [s/m]
Pk gegiatter,1 (Vwp) (3-27) (3-28) | 16,10 |0,32 1,00
Pk geglattet2(7v Viwp) (3-29) 10,31 |0,33 0,82
P 'PLKL,geglattet,z( 7 Vwp) (3-30) 10,32 0,31 0,83
PLKL,qeqlattet,4(77v'VWP) (3-31) 10,40 0,29 0,82
PLKL,WeibuII,l(’]V'VWP) (3-32) (3-33) 10,18 1,55 0,87
P kL weibun 2(7v Vwp) (3-32) (3-34) 10,30 |0,15 0,88

Abbildung A 41 zeigt die sich fur das Modell aus Formel (3-29) ergebenden
Modellparameter in Abhangigkeit von Eigenschaften der zugehotrigen Referenz-
windparks. Die breite Streuung der Modellparameter lasst keinen eindeutigen
Zusammenhang zu einer Windpark-Eigenschaft erkennen. Lediglich Tendenzen
lassen sich ablesen, etwa eine Abnahme des Parameters o, bei zunehmender
mittlerer Windgeschwindigkeit.

Die Kalibrierung der Modellparameter kann nicht nur wie bisher beschrieben auf
einen minimalen RMSE zwischen gemessenen Leistungen Pgemessen UNd Simulierten
Leistungen Psimrmse, Sondern, je nach Zielsetzung, auch auf andere Optimierungs-
groRen erfolgen. Es bieten sich hierzu z.B. Kalibrierungen mit dem Ziel einer
minimalen Differenz zwischen den Volllaststunden der gemessenen Leistungen und
der simulierten Leistungen Psimvoliaststundens €iN€S  maximalen Korrelationsko-
effizientens zwischen den gemessenen Leistungen und den simulierten Leistungen
Psimkorrelation 0der eines moglichst linearen Zusammenhangs zwischen den
gemessenen Leistungen und den simulierten Leistungen Psim iinearer zusammenhang an.
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Abbildung A 41: Zusammenhinge zwischen den Parametern der auf RMSE kalibrierten Modelle
PLKLygeg|éttetyz(T7v -pr) und Eigenschaften der Windparks

Abbildung A 42 zeigt als typisches Beispiel verschiedene Charakteristiken der mit
diesen Optimierungsgrof3en unter Verwendung der Matlab-Funktion "fminsearch® und
dem Modell aus Formel (3-29) erstellten Leistungen Psi, eines Referenzwindparks.
Der RMSE zwischen Pgemessen UNd Psim,ruse betragt bei diesem Windpark 0,1136. Die
simulierten Leistungen im Bild links oben zeichnen geglattete Leistungskennlinien
nach, die sich fur die unterschiedlichen Optimierungsgréf3en voneinander unter-
scheiden. Die starkste Glattung erfolgt fur die Psimgrvse Mit einem oy, von 0,42, die
gefingSte far die I:)sim,lim:-zarerZusalmmenhang mit einem on von 0,17- I:)sim,VoIIIalststunden und
Psim Korrelation Weisen mit den Werten 0,35 bzw. 0,34 zwar relative ahnliche o, auf,
unterscheiden sich jedoch in ihren 7, mit 0,89 bzw. 0,83 relativ deutlich voneinander,
was an den verschiedenen Positionen der Maxima ihrer Leistungskennlinien zu
erkennen ist. Das Bild rechts oben stellt die simulierten Leistungen den gemessenen
gegeniber. Dies erfolgt durch Darstellung des jeweiligen Regressionspolynoms 10.
Grades. Im Fall der Psimruse Sind zusatzlich die Wertepaare der simulierten und ge-
messenen Leistungen abgebildet. Es wird deutlich, dass die simulierten Leistungen
Psim RMSE, Psim volliaststunden UNA Psim korrelation iM h&heren normierten Leistungsbereich ab
ca. 0,5 niedriger als die gemessenen ausfallen, was im Fall der Pgmrvse und
Psim voliaststunden @Uch flr die anderen Referenzwindparks typisch ist. Ursache hierfur
ist, dass durch die relativ starke Glattung die entsprechenden modellierten
Leistungskennlinien nicht an die Nennleistung der Windparks heranreichen (siehe
z.B. Bild links oben). Abhilfe hierfir konnte eine Skalierung der simulierten
Leistungen in der Form schaffen, dass ihr Maximalwert den Wert der Nennleistung
annimmt. Durch diese Skalierung wirden sich jedoch im Mittel hohere
Abweichungen zwischen Messung und Simulation ergeben. Bei den
Psim,jinearer Zusammenhang  KOmmt  dieses  Vorgehen nicht in Frage, da ihr
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Regressionspolynom als Resultat der Optimierung bereits auf der Ursprungsgeraden
mit der Steigung 1 liegt, was auch fiur die Ubrigen Referenzwindparks zutrifft. Der
RMSE zwischen Pesim,jinearer zusammenhang UNd Pgemessen liegt mit 0,128 folglich aber auch
Uber den RMSE flr die anderen simulierten Leistungen. Die unteren beiden Bilder
zeigen die Haufigkeitsverteilungen der gemessenen und simulierten Leistungs-
(links) bzw. Leistungsinkrementewerte (rechts) des Referenzwindparks, die auch
typisch fur die Ubrigen Referenzwindparks sind. Die Haufigkeits-verteilungen der
simulierten Leistungswerte ahneln denen der gemessenen. Eine Ausnahme bildet
bei Psim,iinearer zusammenhang die Leistungsklasse mit dem Wert 0,9 Ihr Haufigkeitswert ist
gegenuber den Haufigkeitswerten der Ubrigen Simulationen und der Messung erhoht.
Die Haufigkeitsverteilungen der simulierten Leistungsinkremente fallen typischer-
weise etwas breiter aus als die der gemessenen. Ursache hierflr konnte sein, dass
die den simulierten Leistungen zugrunde liegenden Windgeschwindigkeiten aus dem
Wettermodell eine héhere Variabilitat als die Leistungsmessungen aufweisen. Eine
der Wind-zu-Leistungstransformation vorgelagerte Glattung der Windgeschwindig-
keitszeitreihen gemall Formel (2-18) wirde einen gleichmaRigeren Verlauf der
simulierten Leistungen bzw. schmalere Haufigkeitsverteilungen der simulierten Wind-
leistungsinkremente bewirken. Grund fur die breitere Haufigkeitsverteilung der
Inkremente der Psim jinearer zusammenhang g€geniiber den Ubrigen konnte der steilere
Anstieg ihrer Leistungskennlinie sein (siehe Bild links oben).
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Abbildung A 42: Vergleich der Charakteristiken von mit unterschiedlichen Optimierungsgré3en
modellierten Leistungswerten P, eines Referenzwindparks
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A4 Anhang Teil 4

A4.1 Deutschlandweite WEA-Abschattungseffekte

In diesem Kapitel wird durch stark vereinfachte Methoden abgeschéatzt, wieviele
Windparks es in Deutschland nach aerodynamischen Gesichtspunkten gibt (vgl.
Einleitung von Kapitel 1.1.2). Hierzu wird auf die 19221 WEA-Standorte aus Kapitel
1.1.1.1 zurlickgegriffen, die gemafll Kapitel Al1.1 mit einer Nabenhodhe, einem
Rotordurchmesser, einer Schubbeiwert-kennlinie und einer Rauhigkeitslange
versehen wurden. Aus der Rauhigkeitslange wird gemafl Formel (4-24) eine wake
decay Konstante far jede WEA berechnet. Die relativen
Windgeschwindigkeitsverluste ¢i(o,vwe), die eine WEA j an einer WEA i bewirkt,
ergeben sich gemafl Kapitel 4.1.1 und Formel (4-20), wobei alle Kombinationen der
24 Windgeschwindigkeiten vyp von 2m/s bis 25m/s mit einer Schrittweite Avyp=1m/s
und der 360 Windrichtungen @ von 0° bis 360° mit einer Schrittweite Aw=1°
verwendet werden. Dabei wird nicht davon ausgegangen, dass jede WEA auf jede
WEA einen Einfluss ausubt, da sich die Zahl der notwendigen Rechenschritte auf
19221 x 19221 x 24 x 360 = 3,2e*? belaufen wiirde. Stattdessen werden die 19221
WEA einer Clusterung gemaf Kapitel 1.1.2.3 unterzogen, in der eine Einzel-WEA-
Distanz von 10km angesetzt wird. Fir WEA, die mehr als 10km voneinander entfernt
sind, wird von keinen gegenseitigen Abschattungseffekten bzw. einem ¢ i(@,vwe) = 0
ausgegangen. Es ergeben sich 303 Cluster, deren 21 grof3te etwa 85% der WEA
beinhalten und in Abbildung A 43 dargestellt sind.
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Abbildung A 43: Die 21 groten WEA-Cluster bei einer Einzel-WEA-Clusterungsdistanz von
10km

Dadurch, dass die Abschattungseffekte nicht aller 19221 WEA, sondern lediglich
innerhalb der Cluster berechnet werden, reduziert sich die Anzahl der Rechen-
schritte auf 78352905 x 24 x 360 = 6,8e™. Die Verwendung der Windgeschwindig-
keiten vywp als Vektor erlaubt eine weitere Reduzierung der Rechenschritte auf
78352905 x 360 = 2,8e™. Von den berechneten ¢i(w,vwp) werden nicht alle, sondern
nur die Maximalwerte tber alle @ und vywpe und nur der groBere Teil der Wertepaare gj;
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und ¢; abgespeichert. Mit den verbleibenden 1922122 ¢;-Werten wird ein
agglomeratives Clusterverfahren gemaf Kapitel 1.1.2.3 durchgefihrt.

Abbildung A 44 zeigt als Resultat die Clusterzahl in Abhangigkeit der fir die Cluster-
ungen verwendeten ¢ji- bzw. 1-¢ji=7;-Werte zwischen den WEA unterschiedlicher
Cluster, die am nachsten beieinander liegenden (siehe hierzu ,Einzel-WEA-Distanz*
in Kapitel 1.1.2.3). Die Abbildung wird in der folgenden Beschreibung von rechts
nach links betrachtet. Die beiden WEA, welche von den 19221 WEA die groldten
Abschattungseffekte aufeinander ausiben (¢;=0,64, 7;;=0,36) werden im
Clusterungsprozess zuerst zusammengefasst, woraus 19220 Cluster resultieren. Die
nachsten WEA des Clusterungsprozesses weisen grof3ere 7;; bzw. kleinere ¢j; auf.
Wenn soviele WEA oder Cluster zusammengefasst wurden, dass nur noch 303
Cluster bestehen (¢;i=0,0001504 , 7;,;=0,999845960456332), weisen die noch nicht
geclusterten WEA-Paare eine (Einzel-WEA-)Distanz von mindestens 10km auf. Die
verbleibenden 303 Cluster werden in der Betrachtung nicht weiter zusammengefasst,
da ab dieser Entfernung von keinen Abschattungseffekten ausgegangen wird (=0,
n;i=1). Die Kurve unterscheidet sich in ihrer Charakteristik deutlich von der
Clusterung nach Distanzmaf3en in Abbildung 1-21 und weist beispielsweise Wende-
punkte auf. Im Wertebereich von ca. 0,2 bis ca. 0,35 fuhren bereits relativ kleine
Anderungen von ¢; bei der Clusterung zu einer relativ deutlichen Anderungen der
Clusterzahl. Der zugehdrige Bereich der Clusterzahl erstreckt sich von ca. 6600 bis
ca. 18000. In den Wertebereichen von ca. 0,35 bis ca. 0,64 und von 0,01 bis 0,2
fuhren relativ groRe Anderungen von ¢; bei der Clusterung hingegen zu relativ

kleinen Anderungen der Clusterzahl. Bei ¢;=0,01 betragt die Clusterzahl ca. 2000.
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Abbildung A 44: Clusterzahl in Abhingigkeit der fiir die WEA-Clusterbildung verwendeten 7

bzw. {

Die Tatsache, dass bei der Clusterung ausschliel3lich die Maximalwerte der
Maximalwerte von ¢; hinsichtlich der WEA-Paare und aller Windgeschwindigkeiten
und —richtungen verwendet wurde, fuhrt zu einer Uberschatzung der Abschattungs-
effekte, welche Abbildung A 44 zugrunde liegen. Gleiches gilt fir den verwendeten
Ansatz gleichhoher WEA innerhalb der einzelnen PLZ-Gebiete. Ob davon auszu-
gehen ist, dass die Abschattungseffekte in der Realitat deutlich geringer sind und die
Steigungen der Kurven in Abbildung A 44 deutlich geringer ausfallen mussten, ist
jedoch schwer abzuschatzen. Das relativ einfache Modell bertcksichtigt z.B. nicht
das Gelande und Hindernisse zwischen WEA und Windparks, wie etwa Berge und
Hugel und setzt zudem eine einheitliche Windrichtung fir alle WEA eines Clusters
an.
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