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Kurzfassung

Zwischen 2005 und 2016 ist die weltweit installierte Leistung von PV-Anlagen von 5.1 GWp auf
300 GWp angestiegen. Fiir eine sichere Netzbetriebsfithrung und wirtschaftliche Vermarktung
ist es daher von immer groferer Bedeutung, die aktuelle sowie die in den néchsten Stunden
oder Tagen erzeugte PV-Leistung abschitzen zu konnen. Da kontinuierliche Messdaten nur von
wenigen Anlagen vorliegen, werden sogenannte Referenzanlagen in Hochrechnungsverfahren

eingesetzt, um die PV-Leistung aller iibrigen Zielanlagen simulieren zu konnen.

Die Genauigkeit solcher Hochrechnungsverfahren hingt u. a. von der rdumlichen Verteilung
aller PV-Anlagen, der riumlichen Aggregationsebene, der zeitlichen Auflésung der Messdaten,
dem Zusammenspiel aus individuellem und kollektivem Anlagenverhalten und der Modulaus-
richtung ab. Ein weiterer wichtiger Einflussfaktor ist die teilweise hohe Variabilitit der Glo-
balstrahlung sowie der davon abhingigen PV-Leistung an und zwischen einzelnen Standorten.
Ziel der vorliegenden Arbeit ist es Methoden zu entwickeln, welche die aufgezeigten komplexen
Abhingigkeiten durch einen hohen Detaillierungsgrad besser abbilden konnen und damit die Ge-
nauigkeit von Hochrechnungsverfahren steigern. Bei der Konzeption dieser Methoden wird auf

eine hohe praktische Relevanz und Ubertragbarkeit auf andere Regionen geachtet.

Zu den wichtigsten methodischen Entwicklungen in dieser Arbeit zdhlt eine Leistungsprojekti-
on, mit der auf Basis von Referenzanlagen die Leistung beliebiger Zielanlagen unter Beriicksich-
tigung ihrer Modulausrichtung abgeschitzt werden kann. Fiir grofflichige Anwendungen wird
zudem ein Ansatz vorgestellt, mit dem die Modulorientierung von Referenzanlagen iiberpriift
und von Zielanlagen abgeschitzt werden kann. Da sowohl Referenz- als auch Zielanlagen nur
schwierig abbildbaren Einfliissen unterliegen, werden Ansitze zur Kalibrierung der simulierten
Erzeugungsleistung erarbeitet. Messfehler bei Referenzanlagen beeintridchtigen die Genauigkeit
der Hochrechnung betrichtlich und werden mithilfe einer dafiir konzipierten Qualitdtskontrol-
le zuverldssig detektiert. Durch die kombinierte Anwendung aller in dieser Arbeit vorgestell-
ten Methoden zeigt sich ein hohes Verbesserungspotential gegeniiber einem Standardverfahren.
Wihrend der RMSE,,; um bis zu 13 % gesenkt werden kann, steigt der Korrelationskoeffizient ©
um 3.5 %. Zudem wird der MBE,,; um etwa 66 % reduziert und relative Kosteneinsparungen von
durchschnittlich 15 % bis 25 % erreicht.






Abstract

Recent years have seen strong worldwide growth in total installed capacity of PV systems from
5.1 GWp to 300 GWp between 2005 and 2016. For operational control of the electricity grid and
for economic trading in the electricity generation market, the precise knowledge of both current
PV power generation and the forecasted generation for the next hours or days are of increasingly
high value. Today, only a few distributed PV systems continuously report their power generation.
Therefore, it is essential to apply upscaling approaches that use reported PV power measurements

to estimate the power of the remaining target PV systems.

The accuracy of upscaling approaches strongly depends on the individual characteristics of the
PV systems, such as the spatial distribution, aggregation level, temporal resolution of measured
data, interaction of individual and collective system behavior and module orientation, as well
as variable small-scale weather conditions. The objective of the presented work is to develop
new methodologies that face these challenges, thus improving the current PV power upscaling.
It is imperative that these methodologies are of highly practical relevance. Moreover, the data

requirements need to be readily available in order to facilitate applicability to other regions.

One of the central developments within this thesis is PV power projection based on reference
PV systems, which allows estimating the power of target PV systems by consideration of the
module orientation. In order to achieve large-scale application of the developed methodology,
approaches are developed to parameterize the unknown module orientation of target PV systems
as well as checking the reported module orientation of reference PV systems. As reference and
target PV systems often show instances of individualized behavior, a calibration method of the
simulated power is developed to correct for such instances. Erroneous reporting of reference PV
system power adversely affects the accuracy of upscaling. A specially developed quality control
routine is presented to detect erroneous data. In summary, the evaluation of all the developed
methodologies applied in conjunction shows significant potential for improving upscaling tech-
niques, when compared to the conventional approach. The RMSE,,; is reduced by 13 % and the
correlation coefficient 7 is increased by 3.5 %. Furthermore, the developed methods strongly re-
duce the MBE,,; by 66 %. Assuming that the costs grow proportionally to inaccuracies in the

simulation, the new methodologies promise average cost savings of 15-25 %.
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Bundesnetzagentur fiir Elektrizitit, Gas, Telekom., Post und Eisenbahnen
Bundesverband Solarwirtschaft
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Erneuerbare-Energien-Gesetz
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European Energy Exchange

Energiewirtschaftsgesetz

Europiisches Parlament

European Power Exchange

Rat der Européischen Union
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Gesetze gegen Wettbewerbsbeschrinkungen

Hochrechnung

Inverse-Distance-Weighting

International Energy Agency

Kreuzvalidierung

Landesamt fiir Digitalisierung, Breitband und Vermessung Bayern
Landesanstalt fiir Umwelt, Messungen und Naturschutz Baden-Wiirttemberg
Marktstammdatenregister
Messzugangsverordnung

Mitteleuropdische Sommerzeit, entspricht UTC + 2h
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NLS nichtlinearer Losungsalgorithmus der kleinsten Fehlerquadrate

NREL National Renewable Energy Laboratory

PV Photovoltaik

QK Qualitdtskontrolle

QKPV Qualitédtskontrolle der PV-Leistung P

reBAP regelzoneniibergreifender einheitlicher Ausgleichsenergiepreis

STD Standardverfahren
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VNB Verteilnetzbetreiber
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MAE,,; relativer MAE %
MAE Mittlere absolute Abweichung individuell
MBE,,; relativer MBE %
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T Korrelationskoeffizient -
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A Differenz zweier Grofen
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Xmax > Xmax Maximalwert einer Grof3e

Xmin> Xmin Minimalwert einer Grof3e
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1 Einleitung

In dem am 4. November 2016 in Kraft getretenen Ubereinkommen von Paris haben sich die
unterzeichnenden Staaten zu einer Begrenzung der Erderwédrmung gegeniiber vorindustriellen
Werten auf unter 2 °C verpflichtet (BMUB, 2016b). Damit sollen die negativen Auswirkungen
des Klimawandels begrenzt werden. Aus diesem und fritheren Ubereinkommen leiten sich auf
nationaler Ebene entsprechende Klimaschutzplidne ab. In Deutschland wurde daher am 11. No-
vember 2016 der ,,Klimaschutzplan 2050 des Bundesministeriums fiir Umwelt, Naturschutz,
Bau und Reaktorsicherheit verabschiedet (BMUB, 2016a). Da auf die Energiewirtschaft rund
44.5% aller Treibhausgas-Emissionen1 entfallen (BMUB, 2017), sollen erneuerbare Energien

zukiinftig die wichtigste Primérquelle bei der Stromerzeugung darstellen.

1.1 Ausgangslage und Problemstellung

Der insbesondere durch solche Klimaschutzplidne initialisierte Umbau des Kraftwerksparks hat
seit der Jahrtausendwende zunehmend an Fahrt aufgenommen. Als Folge ist in Deutschland
die installierte Anlagenleistung der Photovoltaik (PV) massiv von 2.1 GWp im Jahr 2005 auf
40.9 GWp zum Ende des Jahres 2016 angestiegen (BNetzA, 2014, 2015b; Fraunhofer ISE,
2017a). Weltweit ist im selben Zeitraum die installierte Anlagenleistung von 5.1 GWp auf
300 GWp gewachsen (REN21, 2016; Wedepohl, 2017a). Der jdhrliche Zubau an PV-Anlagen
hat sich in Deutschland seit 2013 abgeschwicht, konnte sich weltweit jedoch zuletzt weiter stei-
gern und erreichte 75 GWp im Jahr 2016 (Wedepohl, 2017b). Das gesamte technisch nutzbare
Potential wird in Deutschland allein bei den Dachanlagen auf etwa 208 GWp geschitzt (Mainzer
et al., 2014). Weltweit betrigt das technische Erzeugungspotential der Solarenergie schitzungs-
weise 613 PWh/Jahr (Korfiati et al., 2016) und iibersteigt damit die weltweite Stromerzeugung
des Jahres 2014 in Hohe von 23.8 PWh (IEA, 2016)? bilanziell um den Faktor 25.

! Stand 2015 und gemessen in CO,-Aquivalenten. Beriicksichtigt werden Kohlendioxid, Methan und Lachgas.
2 Bei den in IEA (2016) angegebenen elektrischen Stromerzeugern sind Pumpspeicherkraftwerke nicht beriicksichtigt.
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Bislang konnte die PV in Deutschland mit ihrer Stromerzeugung ca. 7.4 % des Netto-Strom-
verbrauchs bzw. 6.5 % des Brutto-Stromverbrauchs® in den Jahren 2015 und 2016 (Wirth, 2017)
decken. Mit einer weltweiten Stromerzeugung von geschétzten 375 TWh im Jahr 2016 trigt die
Photovoltaik mit ungefihr 1.8 %* zur gesamten Nachfrage bei (IEA, 2017).

Die PV ist mit ihrer wachsenden installierten Leistung nicht nur ein wichtiger Stromerzeu-
ger in der nationalen und internationalen Energiewirtschaft, sondern unterstiitzt durch die Ver-
drangung fossiler Stromerzeuger auch bestehende Klimaschutzpldne in zahlreichen Léndern.
In Memmler et al. (2014) werden am Beispiel des deutschen Elektrizititsmarktes die Emis-
sionen verschiedener Stromerzeuger analysiert. Dabei werden die beim Herstellungsprozess
von PV-Anlagen anfallenden Emissionen den durch ihre Stromerzeugung vermiedenen fossilen
Kraftwerksemissionen gegeniibergestellt und als Netto-Vermeidungsfaktoren quantifiziert. Das
als CO»-Aquivalente angegebene Einsparpotential von Treibhausgasen liegt demnach bei 706
g/kWh bei der Photovoltaik und bei durchschnittlich 708 g/kWh bei allen erneuerbaren Erzeu-
gern zusammen. Der Netto-Vermeidungsfaktor bei den versauernd wirkenden Luftschadstoffen?
fallt mit 0.6 g/kWh doppelt so hoch wie der Durchschnittswert aller anderen erneuerbaren Er-
zeuger aus. Gegeniiber fossilen Energieerzeugern wird der Ressourcenverbrauch zudem drastisch
reduziert (Seitz et al., 2013).

Damit trigt die Photovoltaik aktiv zur Erfiillung einer umweltvertriglichen Energieerzeugung
bei, einem der drei Kernpunkte des energiepolitischen Zieldreiecks der deutschen Energiewirt-
schaft (BMWi, 2014). Die beiden weiteren davon umfassten Ziele sind die Wirtschaftlichkeit
sowie die Versorgungssicherheit. Bei der Umsetzung der Energiewende ist es erklértes Ziel der
Bundesregierung, diese drei Kriterien miteinander in Einklang zu bringen (BMWi, 2014, S. 5).
Dass dieser Einklang keinem Automatismus folgt, sondern aktives Handeln erfordert, zeigt sich

am Beispiel der Stromerzeugung durch PV-Anlagen.

Der weltweite Ausbau von PV-Anlagen und ihre volatile Stromerzeugung haben zunehmen-
den Einfluss auf die Netzbetriebsfithrung. Um deren Stabilitiit sicherzustellen, ist es von grofler
Bedeutung, die Echtzeit- und Prognosewerte der fluktuierenden Energieerzeugung durch PV-An-

lagen® moglichst priizise abschitzen zu konnen. Im Umkehrschluss gefihrden groBe Ungenau-

3 Beim Netto-Stromverbrauch werden der Eigenbedarf der Stromerzeuger, Pumpstromverbrauch, Stromexporte in ande-
re Regionen, Ubertragungs- und Netzverluste aus dem Brutto-Stromverbrauch subtrahiert und Stromimporte addiert. Der
Brutto-Stromverbrauch umfasst damit die Summe der inldndischen Stromerzeugung und den Saldo des iiber die Landes-
grenzen hinausgehenden Stromaustausches, wihrend der Netto-Stromverbrauch die vom Endverbraucher abgenommene
elektrische Energie beschreibt (Wirth, 2017).

4 Bezogen auf die weltweite Stromerzeugung 2014 in IEA (2016) liegt der Anteil bei 1.57%. In IEA (2017) wird die
weltweite Stromerzeugung nicht explizit beziffert und keine Details zu ihrer Erhebung genannt.

> Das Versauerungspotential von Schadstoffen wird durch SO,-Aquivalente ausgedriickt.

6 Und anderen erneuerbaren Energien, wie beispielsweise der Wind- oder Wasserkraft.
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igkeiten jedoch nicht nur die kurzfristige Versorgungssicherheit, sondern konnen auch zu hohen
Kosten’ durch den ausgleichenden Handel am Intradaymarkt oder der Inanspruchnahme von Re-
gelenergie fithren. Um den aus dem energiepolitischen Zieldreieck resultierenden Anspriichen an
die Wirtschaftlichkeit und Versorgungssicherheit gerecht zu werden, ist folglich eine moglichst

genaue Kenntnis der aktuellen und zukiinftigen PV-Leistung notwendig.

Von den rund 1.5 Millionen PV-Anlagen in Deutschland (Wirth, 2017) verfiigt nur eine gerin-
ge Anzahl von schitzungsweise 25 % tiber Messeinrichtungen, welche die Erzeugungsleistung
in Echtzeit online zur Verfiigung stellen (Rentzing, 2013). Diese Leistungsdaten werden jedoch
nicht zentral erhoben, sondern von einzelnen Dienstleistern (SMA Solar Technology AG, 2017,
meteocontrol GmbH, 2017), Netzbetreibern (Jasper und Henkel, 2016) oder Forschungsinstitu-
tionen (Siefert et al., 2013) erfasst. Nicht zuletzt aus Datenschutzgriinden und unternehmerischen
Motiven ist dabei ein direkter Zugriff auf Leistungsdaten oftmals erschwert. Folglich stehen den
einzelnen Akteuren die kontinuierlichen Leistungsdaten von deutlich weniger als 25 % aller An-

lagen zur Verfiigung.

Leistungsmessungen dieser reduzierten Teilmenge werden in Hochrechnungsverfahren® ge-
nutzt, um die photovoltaische Stromerzeugung aller Anlagen zu bestimmen. Daher wird im Fol-
genden zwischen Referenz- und Zielanlagen unterschieden. Referenzanlagen sind PV-Anlagen,
deren kontinuierlich gemessene Leistung Pg.¢ in der Hochrechnung zur Simulation der unbe-

kannten Leistung von Zielanlagen Pz;,; verwendet wird.

In groBer Abhingigkeit von den Referenzanlagen konnen Hochrechnungsverfahren die PV-
Leistung einer Region nur ndherungsweise bestimmen. Das genaue Ausmal} der Unsicherheit
héngt dabei u.a. von der rdumlichen Verteilung der PV-Anlagen, der raumlichen Aggregati-
onsebene, der zeitlichen Auflosung der Datensitze, dem Zusammenspiel aus individuellem und
kollektivem Anlagenverhalten und der Modulausrichtung ab. Ein weiterer wichtiger Einfluss-
faktor ist die teilweise hohe Variabilitdt der Globalstrahlung sowie der davon abhédngigen PV-
Leistung an und zwischen einzelnen Standorten.” Die genannten Faktoren stehen dabei vielfach
in komplexen Wechselbeziehungen. Bei Prognosen fiir die ndchsten Stunden oder Tage wird
die Unsicherheit durch die veridnderten meteorologischen Umgebungsbedingungen weiter ver-
groBert. Eine Validierung und Kalibrierung von Hochrechnungsverfahren zur Bestimmung der
PV-Leistung in Echtzeit oder in Prognosen ist zudem dadurch erschwert, dass kontinuierliche

Messwerte nicht von allen Anlagen vorliegen.

7 Siehe hierzu Abschnitt 2.2 und insbesondere von Roon (2011), von Roon (2012), Graeber (2013), Graeber und Kleine
(2013) sowie Mueller et al. (2014).

8 Siehe hierzu Abschnitt 2.3 und Killinger et al. (2017¢c) sowie Killinger et al. (2017d) fiir eine Ubersicht.

9 Siehe hierzu Abschnitt 4.3 und Elsinga und van Sark (2015), Hoff und Perez (2010), Jamaly et al. (2013b), Lave et al.
(2012), Lave et al. (2015), Murata et al. (2009), Perez et al. (2012), Perez et al. (2013) sowie Wiemken et al. (2001).
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1.2 Zielsetzung und Forschungsfragen

Die vorangegangen Erlduterungen zeigen, dass eine préizise Kenntnis der photovoltaischen Strom-
erzeugung durch deren wachsende weltweite Bedeutung zukiinftig zunimmt. Die skizzierten
Unsicherheiten in bestehenden Ansitzen zeigen aber auch, welche Herausforderungen mit der
Bestimmung der PV-Leistung einhergehen. Aus diesem Grund ist es das Ziel der vorliegenden
wissenschaftlichen Arbeit, methodische Verbesserungen bei Hochrechnungsverfahren zu entwi-
ckeln, mit deren Unterstiitzung die regionale PV-Leistung zukiinftig exakter bestimmt werden
kann. Eng damit verbunden sind zahlreiche qualitative und quantitative Forschungsfragen, wel-

che in den nachfolgenden Kapiteln beantwortet werden sollen:

1. Wie kann die Modulausrichtung beriicksichtigt werden und in welcher Gréenordnung

liegen dadurch erreichbare Verbesserungen?

2. Wie konnen vorhandene Datensitze bestmoglich genutzt werden, um die Modulausrich-
tung von Referenz- und Zielanlagen zu parametrieren und welche Genauigkeit wird hierbei

erreicht?

3. Welche rdumlichen Interpolationsverfahren eignen sich fiir die Nutzung in Hochrech-

nungsverfahren und in welcher GréBenordnung liegen damit verbundene Fehlermale?

4. Wie kann die simulierte PV-Leistung von Referenz- und Zielanlagen kalibriert werden und

in welcher Gréenordnung liegt das Verbesserungspotential einer solchen Kalibrierung?

5. Wie kann ohne Einsatz von Wetterprognosen die zukiinftige Entwicklung der horizontalen
Globalstrahlung und PV-Leistung abgeschitzt werden und welche Implikationen folgen

daraus fiir die Hochrechnung?

6. Wie kann die PV-Leistung von Referenzanlagen in einer automatisierten Qualitidtskontrol-

le gepriift werden und welche Ergebnisse zeigen sich hierbei?

7. Mit welchen Methoden kann ein auf der Messung von Referenzanlagen basiertes Hoch-
rechnungsverfahren zur Bestimmung der regionalen PV-Leistung verbessert werden und

in welcher GroBenordnung liegen statistische sowie 6konomische Kennzahlen?

Bei der Auswahl und Entwicklung verschiedener in der vorliegenden Arbeit verwendeter Me-
thoden wird sorgfiltig darauf geachtet, dass diese eine hohe praktische Relevanz aufweisen und
sich auch auf andere Regionen iibertragen lassen. Ein wichtiges Auswahlkriterium ist daher die
freie Zugénglichkeit der dafiir benodtigten Datensitze fiir moglichst viele Gebiete. Durch einen
hohen Detaillierungsgrad bei der Modellierung sollen zudem die skizzierten Unsicherheiten bei

der Bestimmung der regionalen PV-Leistung minimiert werden.
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1.3 Aufbau der Arbeit

In Kapitel 2 wird die vorliegende Arbeit zunéchst in den energiewirtschaftlichen Kontext ein-
geordnet. Dabei wird nicht nur die Bedeutung von Hochrechnungsverfahren als zentrales In-
strumentarium zur Erfassung der photovoltatischen Stromerzeugung erortert, sondern es werden
auch Anreizmechanismen abgeleitet, die zu ihrer Verbesserung motivieren. Eng damit verbunden
ist auch der 6konomische Wert von Hochrechnungsverfahren und Prognosen, der anschlieBend
auf Basis zahlreicher Publikationen quantifiziert wird. Dariiber hinaus findet eine umfangreiche
Diskussion des aktuellen Forschungsstands von Hochrechnungsverfahren statt, woraus der wis-

senschaftliche Auftrag dieser Arbeit abgeleitet wird.

Die Struktur des in dieser Arbeit entwickelten Hochrechnungsverfahrens selbst ist modular
aufgebaut und in Abb. 1.1 dargestellt. Einzelne dieser Module sind optional und fiir eine Anwen-
dung des gesamten Hochrechnungsverfahrens nicht zwingend erforderlich. Dennoch wird ihre
Beriicksichtigung in der Hochrechnung empfohlen. Die Anordnung der Kapitel folgt nicht der
Reihenfolge der strukturellen Abldufe, sondern orientiert sich vielmehr an inhaltlichen Entwick-

lungsschritten.

Zunichst wird in Kapitel 3 aufgezeigt, wie ausgehend von der horizontalen Globalstrahlung
G, und Umgebungstemperatur 7, die PV-Leistung einer Anlage simuliert werden kann. Die-
ses Verstidndnis ist nicht nur fiir die ,,Simulation der PV-Leistung von Zielanlagen* von grof3er
Bedeutung, sondern bildet auch die Grundlage fiir ein in dieser Arbeit entwickeltes bidirektio-
nales Modell zur ,Invertierung der PV-Leistung* in Kapitel 4. Diese Invertierung ermoglicht
die Nutzung von PV-Anlagen als meteorologische Sensoren zur Bestimmung der horizontalen
Globalstrahlung Gj,. Um die Genauigkeit dieser Invertierung zu erhohen, wird sodann in Kapi-
tel 5 ein zweistufiger Ansatz zur ,,Kalibrierung® und zur Qualitdtskontrolle der PV-Leistung bei

Referenzanlagen entwickelt und prisentiert.

In Kapitel 6 werden zahlreiche weitere Module behandelt, wozu ein wihrend der vorliegenden
Arbeit entstandener GIS-basierter Ansatz zur ,,Parametrierung von Zielanlagen* in Abschnitt 6.1
gehort. Bei dieser Parametrierung kann sowohl der Standort als auch die Modulausrichtung von
PV-Anlagen auf Gebduden abgeschitzt werden. Da die Messung von Referenzanlagen, Daten-
aufbereitung und Simulation der PV-Leistung einige Rechenzeit in Anspruch nimmt, kann in
der operationellen Anwendung eine zeitliche Korrektur notwendig sein. Hierzu wird eine ,,Zeit-
liche Interpolation* in Abschnitt 6.2 vorgestellt. Die ,,Raumliche Interpolation* in Abschnitt 6.3
erldautert und vergleicht verschiedene Methoden, mit denen die aus den Referenzanlagen mit-

tels Invertierung abgeleitete horizontale Globalstrahlung G, fiir alle Standorte der Zielanlagen
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Abb. 1.1: Struktur des in dieser Arbeit entwickelten Hochrechnungsverfahrens. Wichtige Variablen sowie
Parameter sind in weiflen und zentrale Modulteile in grauen Boxen abgebildet. Dabei definiert
Pg.r die PV-Leistung von Referenz- und Py, die von Zielanlagen. 7, ist die Umgebungstem-
peratur und Gy, die horizontale Globalstrahlung.

verfiigbar gemacht wird. Ein speziell auf die Informationslage bei Zielanlagen zugeschnittener
Ansatz zur ,,Kalibrierung von Zielanlagen* wird in Abschnitt 6.4 entwickelt. Zudem werden die

einzelnen Module in den genannten Kapiteln evaluiert und die Ergebnisse kritisch diskutiert.

Die kombinierte Anwendung der Module im Hochrechnungsverfahren wird abschlieend in
zahlreichen Evaluationen in Kapitel 7 analysiert. Der strukturelle Ablauf des Hochrechnungs-
verfahrens folgt dabei Abb. 1.1 und wird nachfolgend kurz erldutert. Die gemessene Leistung
von Referenzanlagen Pg. s wird zunéchst kalibriert und gemeinsam mit der Umgebungstempera-
tur 7, zur Bestimmung der horizontalen Globalstrahlung G, mittels einer Invertierung genutzt.
Nach einer zeitlichen und rdumlichen Interpolation von G, kann unter Beriicksichtigung der Mo-
dulausrichtung von Zielanlagen die PV-Leistung derselben simuliert werden. Diese PV-Leistung
Pzi.; wird anschlieBend noch kalibriert. SchlieBlich wird Pz;,; den tatsidchlichen Messwerten ge-
geniibergestellt und zur Quantifizierung der durch das Hochrechnungsverfahren erreichten Ver-
besserungen verwendet. Zudem wird damit das dkonomische Einsparpotential der methodischen

Verbesserungen abgeschitzt.

Eine kritische Wiirdigung der Arbeit findet in Kapitel 8 statt, gefolgt von zentralen Schlussfol-
gerungen und einer Zusammenfassung. Die Arbeit schlie3t mit einer Diskussion des zukiinftigen

Forschungsbedarfs.
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In diesem Kapitel wird zunichst eine Einordnung der vorliegenden Arbeit in den energiewirt-
schaftlichen Kontext vorgenommen (Abschnitt 2.1). Zudem werden verschiedene (Modell-)An-
sdtze zur 0konomischen Bewertung von Simulationsfehlern in Abschnitt 2.2 vorgestellt und dis-
kutiert. Anschlieend wird der aktuelle Stand der Forschung von Hochrechnungsverfahren in Ab-
schnitt 2.3 skizziert und der daraus resultierende Forschungsbedarf abgeleitet. In Abschnitt 2.4
werden zentrale Fehlermale vorgestellt, welche in zahlreichen Evaluationen Anwendung finden.

Mit einer kurzen Zusammenfassung der Hauptthesen schliet das Kapitel in Abschnitt 2.5.

2.1 Solare Stromerzeugung und das Stromsystem

Die in Kapitel 1 aufgezeigte wachsende Bedeutung der solaren Stromerzeugung erfordert eine
effiziente technische und wirtschaftliche Integration in das Stromsystem. In den nachfolgenden
Abschnitten sollen daher zentrale Rahmenbedingungen und Mechanismen vorgestellt werden.
So werden in Abschnitt 2.1.1 wichtige Akteure auf dem deutschen Elektrizitatsmarkt genannt
und ihr Zusammenspiel skizziert. Abschnitt 2.1.2 stellt die Grundlagen von PV-Anlagen und
ihrer fluktuierenden Stromerzeugung vor. Abschnitt 2.1.3 beschreibt, wie erneuerbare Energien
und speziell PV-Anlagen physikalisch sowie finanziell in energiewirtschaftliche Prozesse einge-
bunden werden. Fiir diese Integration von PV-Anlagen ist aufgrund von Unsicherheiten bei der
Bestimmung ihrer aktuellen und zukiinftigen Stromerzeugung die Vorhaltung und der Einsatz
von Regel- sowie Ausgleichsenergie notwendig (siehe Abschnitt 2.1.4). Abschnitt 2.1.5 benennt
schlieBlich Anreize, die zur Verbesserung von Hochrechnungsverfahren dienen und damit eine

grundlegende Motivation fiir diese Arbeit darstellen.

2.1.1 Akteure auf dem deutschen Elektrizitatsmarkt

Auf dem deutschen Strommarkt agieren zahlreiche Akteure, die in verschiedenen physikalischen

und finanziellen Beziehungen zueinander stehen. Hierzu zihlen Stromkunden, Netzbetreiber, Bi-
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lanzkreisverantwortliche (BKV), Erzeuger, Lieferanten und Energieborsen. Am Beispiel der In-

tegration von PV-Anlagen wird deren Zusammenspiel an spéterer Stelle in Abb. 2.2 erldutert.

Mit der Elektrizititsbinnenmarkt-Richtlinie 96/92/EG' der damals noch Europiischen Ge-
meinschaft vom 19.12.1996 wurde der Weg zu einer liberalisierten Energiewirtschaft geebnet
und mit dem ,,Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts* 1998 schlieBlich in natio-
nales Recht umgesetzt. Die Neuregelung umfasst v.a. die Neufassung des Energiewirtschafts-
gesetzes (EnWG), sowie Anderungen des Gesetzes gegen Wettbewerbsbeschrinkungen (GWB)
und des Stromeinspeisungsgesetzes (StromEinspG). Im EnWG? werden die Rahmenbedingun-
gen eines freien Wettbewerbs definiert und verschiedene Mindestanforderungen gestellt. Dazu
zahlt auf Seiten des Stromkundens die freie Wahl des Versorgers, eine Entflechtung von Konzer-
nen hinsichtlich Erzeugung, Netz, Vertrieb und Handel, ein diskriminierungsfreier Netzzugang
der Lieferanten und Erzeuger, ein unabhingiges Regulierungsorgan (Bundesnetzagentur) sowie
ein unabhingiger Systemoperator, welcher durch die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) repri-
sentiert wird (Kleest und Reuter, 2002; Panos, 2013). Die genannten Rahmenbedingungen haben
wiederum Auswirkungen auf die verschiedenen Akteure selbst, welche nachfolgend vorgestellt

werden.

Zu den Stromkunden zihlen Haushalte ebenso wie auch Industriebetriebe. Angepasst an ihren
Stromverbrauch gelten verschieden Rechte und Pflichten statuiert, aber auch unterschiedliche
Preismodelle. Der starke Zubau an PV-Anlagen in den letzten Jahren hat zudem dazu gefiihrt,

dass Stromkunden nun auch héufig als Erzeuger in Erscheinung treten.

In Deutschland gibt es ein Verbundnetz, bestehend aus verschiedenen Netzebenen (Hochst-
spannung, Hochspannung, Mittelspannung und Niederspannung), welches von Verteilnetzbe-
treibern (VNB) und UNB betrieben wird. Die von den UNB gefiihrten Hochstspannungsnetze
leiten den Strom aufgrund der hohen Spannung relativ verlustarm durch Deutschland und Euro-
pa. Die meisten PV-Anlagen sind hingegen an das Niederspannungsnetz angeschlossen (DGS,
2015), welches im Regelfall von einem VNB betrieben wird. Wihrend noch vor wenigen Jahren
die Niederspannungsnetze der lokalen Stromverteilung gedient haben, wird inzwischen immer
mehr Strom auf dieser Netzebene eingespeist, wodurch zeitweise eine Umkehr des Stromflusses
auftritt (Wendt, 2012; Appelrath et al., 2012).

Das Netzgebiet der BRD ist in vier Regelzonen unterteilt, die von den UNB Amprion, Ten-
net, TransnetBW und 50Hertz betrieben werden. In den Regelzonen gibt es zudem zahlreiche

Bilanzkreise. ,,Ein Bilanzkreis umfasst alle Einspeisungs- und Entnahmestellen der bilanzkreis-

I Siehe EP und EU-Ministerrat (1996) fiir die Originalfassung.
2 Siehe BMJV (2017b) fiir eine aktuelle Fassung des EnWG.
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bildenden Netznutzer oder jeweiligen Lieferanten innerhalb eines Ubertragungsnetzes** (Panos,
2013, S. 61). In seiner Kernaufgabe ibernimmt der Bilanzkreisverantwortliche die (wirtschaftli-
che) Verantwortung fiir einen ausgeglichen Bilanzkreis, bei dem die Stromerzeugung die Strom-
nachfrage deckt. Dazu meldet er dem zustindigen UNB am Vortag einen Fahrplan der geplanten
Einspeisungen und Entnahmen, damit dieser eine Lastflussberechnung durchfiihren und bei Be-
darf korrigierend einwirken kann. Um etwaige Gefdhrdungen und Stérungen vom Elektrizitits-
versorgungssystem abzuwenden, stehen den UNB hierfiir netzbezogene MaBnahmen, insbeson-
dere durch Netzschaltungen, marktbezogene MaBnahmen wie der Redispatch® sowie zusiitzliche
(Netz-)Reserven zur Verfiigung (§ 13 Abs. 1 EnWG). Erst als grundsitzlich letzte Manahme
diirfen erneuerbare Erzeuger im Rahmen von EinspeisemanagementmaBBnahmen abgeregelt wer-
den. Im Falle einer Abregelung einer PV-Anlage ist der Netzbetreiber anschliefend zu einer

Ausgleichszahlung gegeniiber dem Betreiber verpflichtet.*

Als Erzeuger werden sowohl alle erneuerbaren als auch konventionellen Technologien
bezeichnet. Im Januar 2017 sind im deutschen Stromsystem 45.5 GWp Windkraft an Land,
40.9 GWp Photovoltaik, 23.4 GWp Steinkohle, 28.3 GWp Gas, 20.9 GWp Braunkohle,
10.8 GWp Kernenergie, 7.1 GWp Biomasse, 5.6 GWp Wasserkraft, 4.2 GWp Mineraldl und
4.1 GWp Windkraft auf See installiert (Fraunhofer ISE, 2017a). Die Wind- und Solarenergie
wiren damit hinsichtlich ihrer kumulierten Nennleistung der Anlagen im Stande, die
maximale deutschlandweite Last von 82 GW abzudecken. Die tatsdchliche Einspeisung beider
Technologien ist allerdings in vielen Zeitpunkten durch die vorherrschenden Wetterbedingungen

deutlich geringer.

Die Strombeschaffung iibernehmen im Auftrag der Stromkunden die Lieferanten. Damit ver-
bunden ist eine Vielzahl unterschiedlicher Vertrige wie dem Rahmenvertrag zur Netznutzung,
Netzanschluss-, Netznutzungs-, Bilanzkreis- und Stromliefervertrag. Der Strompreis setzt sich
nur zu einem Teil aus den Kosten fiir die Stromlieferung® und zum anderen aus Netznutzungs-
entgelten, Kosten fiir Messung und Abrechnung, Abgaben (wie z. B. Steuern) sowie Umlagen
zusammen.® Die Netznutzungsentgelte werden fiir die Nutzung der Netze sowie damit verbun-
denen Dienstleistungen erhoben und miissen von der Bundesnetzagentur (BNetzA) genehmigt

werden.

3 Reduzierung und Erhchung der Stromeinspeisung von Kraftwerken zur Uberwindung von Engpassstellen unter Erstat-
tung der Kosten.

4 Eine mogliche Abregelung durch den Netzbetreiber wird in der vorliegenden wissenschaftlichen Arbeit nicht the-
matisiert, da hierfiir konkrete Netzzustandsinformationen notwendig wiren. Eine eventuelle Leistungsbegrenzung wird
hingegen indirekt durch die in Abschnitt 5.3 und Abschnitt 6.4 beschriebene Kalibrierung berticksichtigt.

5 Hierzu zihlen alle Kosten, die beim Lieferanten fiir den Einkauf der Strommenge anfallen. Siehe hierzu auch Abb. 2.2
® Eine genaue Aufschliisselung der Kostenanteile wird in BMWi (2016) vorgenommen und hingt zudem stark von indi-
viduellen Vertrigen oder etwaigen Befreiungen ab.
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Zentraler Handelspunkt des Energiemarktes ist die Energieborse ,,European Energy Exchan-
ge* (EEX) mit Sitz in Leipzig. Besonders hervorzuheben ist der dort ansédssige Terminmarkt,
tiber welchen lingerfristige Produkte angeboten werden. Von groB3er Bedeutung ist zudem der
2009 in die EPEX SPOT SE’ iiberfiihrte Spotmarkt mit dem Day-Ahead- und Intradaymarkt.
Auf dem Day-Ahead-Markt kénnen bis 12 Uhr des Vortages der physischen Erfiillung Gebote
fiir Auktionen abgegeben werden. Der Intradayhandel schlieBt sich an diese Handelsaktivitéiten
an und ermoglicht Auktionen beginnend um 15 Uhr des Vortages bis 30 min vor der tatsdchlichen
Erfiillung. Beide Handelsformen weisen einige signifikante Unterschiede auf. Wihrend auf dem
Day-Ahead-Markt nur stiindliche Produkte gehandelt werden konnen, ist auf dem Intradaymarkt
seit Dezember 2014 ein viertelstiindlicher Austausch moglich. Am Day-Ahead-Markt wird durch
den Schnittpunkt von Angebots- und Nachfragekurve ein sogenannter Marktriumungspreis defi-
niert, der dann fiir alle Auktionen verbindlich ist. Die Angebotskurve setzt sich aus verschiedenen
Kraftwerken zusammen, die eine bestimmte Leistung typischerweise zu ihren Grenzkosten an-
bieten. Die daraus resultierende Einsatzreihenfolge (auch Merit-Order genannt) hidngt in grolem
MaBe von den Energietrdgern ab und setzt sich fiir steigende Grenzkosten typischerweise aus
der Kernenergie, Braunkohle, Steinkohle, Gas und Mineralol zusammen.® Da bei den erneuer-
baren Energien mit Ausnahme von Biomasse und Geothermie keine Grenzkosten anfallen (Zapf,
2017), verschieben diese die Angebotskurve. Aus dieser veridnderten Angebotskurve resultiert

ein niedrigerer Marktraumpreis mit geringeren Borseneinnahmen bei allen Erzeugern.

Wetter- und Leistungsprognosen werden typischerweise umso genauer, je kleiner der Progno-
sehorizont ist” (Tuohy et al., 2015). Daraus resultiert eine hohere Sicherheit bei der Prognose
der Stromerzeugung am Tag der Erfiillung gegeniiber dem Handel am Vortag, sodass der In-
tradaymarkt hdufig zum Ausgleich von Prognosefehlern des Day-Ahead-Marktes genutzt wird
(von Roon, 2012). Dariiber hinaus ergibt sich durch die Anpassung der stiindlichen Auktionen
des Day-Ahead-Marktes auf die viertelstiindlichen Intervalle ein systematischer Fehler, der auf
dem Intradaymarkt ausgeglichen werden kann (Hirth und Ziegenhagen, 2015). Diese Anpas-
sung ist notwendig, da zahlreiche im EnWG, der Messzugangsverordnung (MessZV) und der
Stromnetzzugangsverordnung (StromNZV)!? definierten Prozesse und Bilanzierungen in einer

viertelstiindlichen Taktung erfolgen.

7 Die European Power Exchange (EPEX) SPOT SE ist eine europiische Strombérse mit Sitz in Paris, an der die EEX
Group 51 % Anteile hilt.

8 Zu manchen Zeitpunkten zeigen sich u. a. aufgrund von intertemporalen Zusammenhingen, die beispielsweise durch
An- und Abfahrtsvorginge verursacht werden, gro3e Abweichungen von dieser Theorie (Andor et al., 2010; Graeber,
2013).

% Der Prognosehorizont gibt an, wie weit eine Prognose in die Zukunft reicht.
10 Siehe BMIJV (2013) fiir eine aktuelle Fassung der MessZV und BMJV (2016a) fiir die aktuelle Fassung der StromNZV.
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2.1 Solare Stromerzeugung und das Stromsystem

Eine weitere Besonderheit gegeniiber dem Day-Ahead-Markt ist der Einsatz eines ,,Pay-as-
bid“-Verfahrens, wodurch es je nach Handelszeitpunkt zu unterschiedlichen Preisen kommen
kann. Gemessen am Transaktionsvolumen dominierte auch 2016 der Day-Ahead-Markt mit 235
TWh den Intradaymarkt mit 41 TWh sehr deutlich fiir das Gebiet Deutschland, Osterreich und
Luxemburg. Beide Marktformen weisen hingegen sehr dhnliche durchschnittliche Preise von ca.
29 €/MWh auf (Schubotz, 2017).

2.1.2 Grundlagen der photovoltaischen Stromerzeugung

PV-Module bestehen aus Halbleitern, welche die Energie von Photonen (Lichtteilchen) zur elek-
trischen Stromerzeugung nutzen. Ein hdufig genutzter Halbleiter ist Silizium, der durch Behand-
lung mit anderen Stoffen wie Phosphor oder Bor in einen p- und n-dotierten Bereich aufgeteilt
wird (Quaschning, 2013). Wihrend sich die n-Dotierung durch einen Uberschuss an Elektronen
auszeichnet, gibt es im p-Bereich ein Uberangebot an freien Lochern. Zwischen beiden Berei-
chen befindet sich die sogenannte Raumladungszone. Durch die natiirliche Diffusion von freien
Lochern in den n-Bereich und Elektronen in den p-Bereich entsteht ein elektrisches Feld, das
dieser Bewegung entgegengerichtet ist. Trifft nun ein Photon in die dazwischenliegende Raum-
ladungszone, hebt es Elektronen auf ein hoheres Energieniveau. Diese Elektronen werden durch
das elektrische Feld in das n-Gebiet und die freiwerdenden Locher in das p-Gebiet gezogen.
Diese Energie kann durch einen angeschlossenen elektrischen Verbraucher dann genutzt wer-
den. Der beschriebene Kreislauf stellt das Grundprinzip der photovoltaischen Stromerzeugung
dar. Die Effektivitit, mit welcher Photonen in den Zellen zur Stromerzeugung beitragen, hiangt
dabei stark von der spektralen Empfindlichkeit einer Solarzelle, Reflektionen an der Oberfliche
und Transmissionen durch die Zelle ab (Quaschning, 2013). Die spektrale Empfindlichkeit ist da-
bei ein Maf} dafiir, welche Wellenlingen der eintreffenden Strahlung von der Solarzelle genutzt

werden konnen.

Nachdem bei den weltweit installierten PV-Anlagen iiberwiegend kristalline Solarzellen aus
Silizium (c—Si) verwendet werden (Fraunhofer ISE, 2017b), wird in den Simulationen dieser
Arbeit ausschlieBlich dieser Zelltyp verwendet. Dariiber hinaus gibt es aber weitere Zelltypen,
etwa aus amorphem Silizium, Cadmiumtellurid (CdTe) oder Kupfer-Indium-Diselenid (CIS). Bei
nichtkonzentrierenden kristallinen Siliziumzellen werden inzwischen unter Laborbedingungen
Wirkungsgrade von bis zu 26.6 % erreicht (Yoshikawa et al., 2017). Bei anderen Zelltypen oder
konzentrierenden Ansitzen liegen die Wirkungsgrade sogar noch deutlich hoher und erreichen

derzeit fiir eine vom Fraunhofer ISE zusammen mit der Soitec Solar GmbH entwickelten Zelle

11



2 Energiewirtschaftlicher Kontext von Hochrechnungsverfahren

einen Wert von 46 % (NREL, 2017). In der kommerziellen Anwendung sind diese Wirkungsgrade

reduziert und liegen typischerweise in einem Bereich unterhalb von 20 % (Wirth, 2017).

Der Wirkungsgrad eines Moduls héingt funktionell von der ihm zur Verfiigung stehenden Ein-
strahlung und der Temperatur ab. Vereinfacht dargestellt verbessert sich der Wirkungsgrad mit
einer groer werdenden Strahlung und sinkenden Temperatur (vgl. Abschnitt 3.3.1). Zur Nut-
zung der solaren Einstrahlungsleistung wird zudem ein Wechselrichter bendtigt, der den aus
den PV-Modulen stammenden Gleichstrom in Wechselstrom umwandelt. Der Wirkungsgrad die-
ser Wechselrichter steigt mit zunehmender Auslastung und erreicht Werte von ca. 98 % (Wirth,
2017). Der gesamte Systemwirkungsgrad von Modulen, Wechselrichter(n) und allen {iibrigen
Komponenten wird zudem durch Reflektionen, Verschmutzung, Degradation, Verschattung, Ka-
belverlusten, technischen Ausfillen und anderen Einfliissen reduziert. In der realen Anwendung
wird durch die kombinierte Uberlagerung dieser Einfliisse daher lediglich ein Gesamtwirkungs-

grad von 80 % bis 90 % vom urspriinglichen Modulwirkungsgrad erreicht (Wirth, 2017).

Neben dem Wirkungsgrad der PV-Anlage stellt fiir die solare Stromerzeugung die Einstrah-
lung einen entscheidenden Faktor dar. Diese ist naturgemél} jedoch nicht konstant, sondern un-
terliegt den saisonalen und tidglichen Einfliissen eines sich @ndernden Sonnenstands sowie kurz-
fristigen, meist wetterbedingten Schwankungen. Letztere werden insbesondere durch den Wol-
kenzug und spezifische Verschattungssituationen am Standort beeinflusst. In Abb. 2.1 sind zur
Veranschaulichung drei verschiedene Anlagen fiir das Jahr 2014 von Januar bis Dezember visua-
lisiert und ergiinzen damit detailliertere Analysen in Abschnitt 3.1. Durch den saisonalen Einfluss
wird nicht nur das Zeitfenster fiir die Stromerzeugung im Winter deutlich verkiirzt, sondern auch
die Hohe der eingespeisten Leistung reduziert. Hinzu kommen einzelne Tage in Abb. 2.1, an
denen durch Schneefall keinerlei Stromerzeugung stattfindet. Ebenfalls von gro3em Interesse ist
der Einfluss der Modulausrichtung. Bei einer PV-Anlage die nach Osten ausgerichtet ist (siehe
Abb. 2.1a), findet die Stromerzeugung v.a. in den fritheren Tagesstunden statt, wihrend die nach
Westen ausgerichtete Anlage in Abb. 2.1c¢ bis in die Abendstunden Strom produzieren kann. Fiir
eine iiber den Tag moglichst ausgeglichene solare Stromerzeugung kann daher im Hinblick auf
grofere Netzgebiete ein breitgefdchertes Anlagenportfolio interessant sein (Kreifels et al., 2014;
Killinger et al., 2015b).

Folglich beeinflussen die Modulausrichtung einer Anlage und die vorherrschenden lokalen
Einstrahlungsbedingungen in erheblichem MaBe die produzierte Jahresenergie. Wird diese Jah-
resenergie den Gesamtkosten gegeniibergestellt, konnen aus beiden Groflen die Stromgeste-
hungskosten berechnet werden. Laut einer Prognose von Kost et al. (2013) liegen diese zwischen
7 und 13 ct/kWh fiir 2017. Der technologische Fortschritt sowie Skalen- und Lerneffekte haben
dazu gefiihrt, dass die Investitionskosten seit 2006 um 75 % gesunken sind (Wirth, 2017). Dies
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Abb. 2.1: Die mit der installierten Anlagenleistung normierte PV-Leistung fiir drei ausgewihlte Anlagen
im Jahr 2014. Dargestellt sind von den in Abschnitt 3.1.1 beschriebenen Anlagen die Systeme
mit der ID 2 (ostausgerichtet), 4 (siidausgerichtet) und 10 (westausgerichtet).

fiihrte wiederum zu einem erheblichen Riickgang der Stromgestehungskosten. Insgesamt zeig-
te sich in den letzten Jahren, dass durch eine jeweilige Verdopplung der weltweit installierten
Leistung von PV-Anlagen die Modulpreise um durchschnittlich 23 % sinken (Wirth, 2017). Die
gesunkenen Stromgestehungskosten und die hohen Haushaltsstrompreise'! machen die solare
Stromerzeugung fiir den Eigenverbrauch, auch in Kombination mit der Nutzung lokaler Batterie-
speicher, interessant. In den nichsten Jahren wird von einem steigenden Eigenverbrauch ausge-
gangen, wodurch die Beriicksichtigung dieses Einflusses in Echtzeit- und Prognoseanwendungen
zunehmend wichtig werden wird. Der Fokus dieser Arbeit liegt allerdings auf der prizisen Be-
stimmung der Erzeugungsleistung von PV-Anlagen. Auf die insbesondere fiir die Bilanzierung
bedeutsamen Auswirkungen des Eigenverbrauchs wird daher im Kontext dieser Arbeit nicht ein-
gegangen. Stattdessen wird vereinfachend davon ausgegangen, dass alle PV-Anlagen ihre Strom-
erzeugung ins Netz einspeisen und diese Menge berechnet werden soll. Eng mit diesen Themen
verbunden ist die Integration von PV-Anlagen und Vermarktung ihrer Stromerzeugung. Darauf

wird detailliert im nichsten Abschnitt eingegangen.

2.1.3 Integration und Vermarktung von Solarstrom

Bereits 1990 wurde das StromEinspG verabschiedet und damit die Integration von erneuerbaren
Energien in das deutsche Stromsystem geregelt. Im Jahr 2000 wurde dieses dann durch das ,,Ge-
setz fiir den Vorrang Erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz — EEG)* abgelost.
»Das EEG regelt die Abnahme und die Vergiitung von ausschlielich aus erneuerbaren Energie-

quellen gewonnenem Strom durch Energieversorgungsunternehmen, die Netze fiir die allgemei-

1 Wirth (2017) geht bei einem Musterhaushalt mit drei Personen und einem Jahresverbrauch von 3.500 kWh von einem
Haushaltsstrompreis von ca. 29 ct/kWh im Jahr 2015 aus.
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ne Stromversorgung betreiben (Panos, 2013, S. 108). Es wurde in den letzten Jahren mehrfach
hinsichtlich der Zieldefinition, Systemintegration, Marktintegration, Vergiitung und der Beriick-
sichtigung von Speichern iiberarbeitet (EEG 2004, EEG 2009, EEG 2012, Novellierung des EEG
2012 durch die PV-Novelle im Jahr 2012, EEG 2014, EEG 2()1712).

In Abhingigkeit der Grofle einer PV-Anlage sowie dem Zeitpunkt der Inbetriebnahme ist im
EEG beispielsweise geregelt, ob technische Einrichtungen zum Abruf der Ist-Einspeisung und
zur ferngesteuerten Regelung der Einspeiseleistung notwendig sind. Bei Neuanlagen ab 2012
sind beide MaBnahmen ab einer installierten Leistung von > 100 kWp verpflichtend (§ 9 Abs.
1 EEG 2017). Bei kleineren Anlagen > 30 kWp ist lediglich eine ferngesteuerte Regelung ver-
pflichtend (§ 9 Abs. 2 Nr. 1 EEG 2017). Betreiber von Anlagen < 30 kWp haben entweder
dieselbe Vorgabe zu erfiillen oder die Einspeisung auf 70 % der installierten Leistung am Netz-
anschlusspunkt zu begrenzen (§ 9 Abs. 2 Nr. 2 EEG 2017). Der Netzbetreiber wird damit grund-
satzlich in die Lage versetzt, die Einspeisung groBer Anlagen zu verfolgen. Eine Verwendung
dieser Daten durch den UNB oder externe Dienstleister ist allerdings eingeschrinkt, da die Mess-
daten beim VNB erhoben und im Regelfall nicht in Echtzeit, sondern erst riickwirkend fiir den

vorangegangenen Tag abgerufen werden konnen (Guthke, 2017).

Hinsichtlich der Vermarktung bietet sich den Betreibern von PV-Anlagen je nach deren Gro3e
eine Wahlmoglichkeit: Bei Anlagen mit einer installierten Leistung bis zu 100 kWp kann der
Betreiber zwischen der Direktvermarktung (§§ 19 Abs. 1 Nr. 1, 20, 21a EEG 2017) oder einer
durch das EEG gesicherten Einspeisevergiitung!® (§§ 19 Abs. 1 Nr. 2, 21 Abs. 1 Nr. 1 EEG
2017) wihlen. Dabei kann der Betreiber monatlich zwischen den Vergiitungsmodellen wechseln
(§ 21b Abs. 1 S. 2 EEG 2017). Ubersteigt die Anlage hingegen die installierte Leistung von
100 kWp, so entfillt die Wahlmoglichkeit, womit dem Anlagenbetreiber grundsitzlich nur die
Direktvermarktung bleibt. Eine gesicherte Einspeisevergiitung im Sinne einer Ausfallvergiitung

ist noch unter den engen Voraussetzungen des § 21 Abs. 1 Nr. 2 EEG 2017 moglich.

Bei einer Direktvermarktung wird der Strom nahezu ausschlieBlich im Rahmen eines Markt-
pramienmodells (unter den Voraussetzungen des § 20 EEG 2017) iiber kommerzielle Anbieter
im Auftrag eines Anlagenbetreibers an der Strombdrse gehandelt (netztransparenz.de, 2017). Die
Erlose setzen sich dabei aus dem durchschnittlich an der Stromborse erzielten Marktpreis fiir den
von Solaranlagen produzierten Strom sowie einer vom Netzbetreiber gezahlten Marktprimie zu-
sammen. Bei sogenannten Bestandsanlagen, die bis zum 31. Juli 2014 ans Netz gegangen sind,

wird zusitzlich eine Managementprimie'# gezahlt. Bei neueren Anlagen (Neuanlagen) wird die-

12 Siehe BMJV (2017a) fiir eine aktuelle Fassung.
13 Die durch das EEG gesicherte Einspeisevergiitung wird nachfolgend auch alternativ als Festvergiitung bezeichnet.
14 Diese betriigt bei Solaranlagen seit dem EEG 2014 0.4 ct/kWh.
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Abb. 2.2: Vereinfachtes Zusammenspiel verschiedener Akteure bei der physikalischen (gestrichelte Linie)
und monetédren (durchgezogene Linie) Integration der PV-Leistung in das deutsche Stromsystem
bei einer durch das EEG gesicherten Einspeisevergiitung. Die Zustindigkeiten der UNB sind

durch den horizontalen Belastungsausgleich in der EEAV in Abhingigkeit des Letztverbraucher-
absatzes aufgeteilt. Eigene Darstellung in Anlehnung an BNetzA (2012b) und BDEW (2015).

se nicht gesondert ausgewiesen, sondern in Form einer erhohten Marktprimie beriicksichtigt. Die

Marktpriamie selbst ist monatlich variabel '

t16

und gleicht schwankende Marktpreise dahingehend
aus, dass ein Referenzwert'® erreicht wird. Erzielt ein Direktvermarkter hohe Marktpreise und
muss aufgrund guter Prognosen nur geringe Mehr- oder Mindermengen ausgleichen, konnen im
Vergleich zur Festvergiitung hohere Einnahmen erwirtschaftet werden. Den potentiellen Mehr-
einnahmen beim Anlagenbetreiber steht allerdings eine Gebiihr fiir das Direktvermarktungsun-
ternehmen gegeniiber. Fiir die Teilnahme an der Direktvermarktung ist zudem eine Fernsteuer-
einrichtung vorgeschrieben, welche bei Anlagen, die bislang davon befreit waren, nachgeriistet
werden muss. Insbesondere fiir dltere und kleine Bestandsanlagen ist die durch das EEG gesi-
cherte Einspeisevergiitung damit hidufig attraktiver (Vogtmann, 2016). Vergleicht man die gesam-
te installierte Leistung aus Fraunhofer ISE (2017a) mit der in der Direktvermarktung gemeldeten
Leistung fiir Januar 2017 (netztransparenz.de, 2017), werden rund 79.7 % der installierten Leis-
tung von PV-Anlagen aber nur 8.4 % der an Land befindlichen Windkraftanlagen mit der durch

das EEG gesicherten Einspeisevergiitung entlohnt.

Aufgrund der groBen Bedeutung fiir die Solarenergie wird nachfolgend detailliert auf die durch
das EEG gesicherte Festvergiitung eingegangen. Die physikalischen und monetdren Wechselbe-
ziehungen zwischen den verschiedenen Akteuren sind in Abb. 2.2 skizziert. Grundsitzlich erhélt

der Anlagenbetreiber fiir jede eingespeiste kWh eine im EEG geregelte Festvergiitung. Die UNB

15 Die Berechnung ist in Anlage 1 zum EEG 2017 geregelt.
16 Dieser Referenzwert entspricht bei Bestandsanlagen der durch das EEG gesicherten Einspeisevergiitung.
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sind durch die Erneuerbare-Energien-Verordnung (EEV)!” dazu verpflichtet, diesen sogenannten
EEG-Strom auf dem Day-Ahead- oder Intradaymarkt zu verduf3ern. Die Differenz zwischen den
Erlosen an der Strombdrse und den zugesicherten Vergiitungszahlungen werden durch die EEG-
Umlage auf den EEG-pflichtigen Stromverbrauch umgelegt. Sinkende Borseneinnahmen fiihren
damit zwar zu einer hoheren EEG-Umlage, letztlich kann ein Lieferant den Strom aber auch zu
giinstigeren Preisen beziehen. Sofern keine Befreiung vorliegt, trigt der Stromverbraucher die

EEG-Umlage sowie weitere in Abschnitt 2.1.1 skizzierten Kosten.

Da die installierte Leistung der EEG-Anlagen in den Regelzonen ganz unterschiedlich ver-
teilt ist, wird durch den horizontalen Belastungsausgleich sichergestellt, ,,dass jede Regelzone
unabhingig von der tatsdchlichen direkten Einspeisung anteilig zu dem Letztverbraucherabsatz
gleichmiBig belastet wird* (BNetzA, 2013). Der VNB stellt ein Bindeglied zwischen dem An-
lagenbetreiber und dem UNB dar. Der monetiire und physikalische Austausch zwischen beiden
Akteuren wird auch als vertikaler Belastungsausgleich bezeichnet.

Der UNB nimmt somit die zentrale Rolle bei der Vermarktung des EEG-Stroms ein, welche
durch das EEG, die EEV sowie die Erneuerbare-Energien-Ausfiihrungsverordnung (EEAV)!8
klar definiert ist: ,,Die UNB sind vom Gesetzgeber angehalten die Vermarktung bestmoglich,
transparent, diskriminierungsfrei und mit Prognosen nach dem aktuellen Stand der Wissenschaft
durchzufiihren (Graeber, 2013, S. 41). Auf das wirtschaftliche Ergebnis der UNB hat die Ver-
marktung des EEG-Stroms jedoch keinen direkten Einfluss, da sowohl sdmtliche Erlose und Zah-
lungen iiber das neutrale EEG-Konto laufen, als auch die Vermarktung buchhalterisch gesondert
gefiihrt wird. Fiir die Vermarktung und Integration der erzeugten Energie ist es von entschei-
dender Bedeutung, Prognosefehler ausgleichen zu konnen. Das dem UNB dazu zur Verfiigung

stehende Instrumentarium wird im folgenden Abschnitt behandelt.

2.1.4 Ausgleich von Prognosefehlern

Prognosefehler bei der Day-Ahead-Vermarktung des EEG-Stroms konnen, sofern sie rechtzeitig
festgestellt werden, durch Handel am Intradaymarkt ausgeglichen werden. Alle verbliebenen
Prognosefehler, die zu einem regelzoneniibergreifenden Ungleichgewicht zwischen Verbrauch
und Erzeugung fiihren, haben eine Abweichung der Netzfrequenz von ihrem Sollwert von 50 Hz
zur Folge. Die Frequenz in einem engen Bereich um diese 50 Hz zu halten, ist Kernaufgabe der
UNB (Schwab, 2012; Stoll, 2016). Hierfiir stehen ihnen verschiedenen Einflussmoglichkeiten

zur Verfligung, die sich vor allem durch ihren Umfang und ihre zeitliche Wirkung unterscheiden.

17 Siehe BMJV (2016b) fiir eine aktuelle Fassung der EEV.
18 Sieche BMJV (2017¢) fiir eine aktuelle Fassung der EEAV.
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2.1 Solare Stromerzeugung und das Stromsystem

Zunichst einmal wird die Frequenz bei einer groBen Anzahl an konventionellen Kraftwerken
und der mechanischen Trédgheit ihrer Generatoren fiir eine kurze Zeit stabilisiert. AnschlieBend
ist es erforderlich, dass die Primérregelreserve innerhalb von 15-30 s vollautomatisch verfiigbar
ist. Diese wird dann nach und nach durch gezielte Aktivierung der Sekundarregelreserve und
anschlieBend der Minutenreserve ersetzt, um so bei erneuten Stérungen wieder in vollen Umfang

zur Verfiigung stehen zu konnen.

Ahnlich wie am Intradaymarkt wird diese Regelenergie in einem ,,Pay-as-bid*“-Verfahren auk-
tioniert. Hierbei wird fiir die Primirregelreserve ausschlieBlich ein Leistungspreis, fiir die Se-
kundir- und Minutenreserve zusitzlich ein Arbeitspreis bezahlt. Bei der Sekundér- und Minu-
tenreserve wird zudem zwischen positiver (Einspeisung) und negativer (Abregelung) Regelleis-
tung unterschieden. Die tatsdchlich in Anspruch genommene Regelenergie ergibt sich seit dem
sukzessiven Zusammenschluss der vier Regelzonen in den Jahren 2008 bis 2010 als Regelzo-
nensaldo (Consentec GmbH, 2014). Zuvor wurden die einzelnen Regelzonen noch unabhingig
voneinander ausgeglichen. Dies hatte auch gegenldufige Aktivierungen der Regelleistung zur
Folge, welche Kosten bis zu dreistelligen Millionenbetrigen jdhrlich nach sich zogen (BNetzA,
2010b). Um dies zu vermeiden, erfolgte daher der in BK6-08-111 definierte Zusammenschluss
in einem Netzregelverbund (BNetzA, 2010a).

Wihrend die fiir den Leistungspreis bezahlten Kosten der Primirregel-, Sekundir- und Mi-
nutenreserve auf die Netzentgelte angerechnet werden, wird der Arbeitspreis der Sekundir- und
Minutenreserve anteilig auf alle BKV umgelegt, welche von ihrem urspriinglich angemeldeten
Fahrplan abweichen. Fiir alle BK'V gilt dabei ein regelzoneniibergreifender, einheitlicher Bilanz-
ausgleichsenergiepreis (reBAP oder Ausgleichsenergiepreis), der mithilfe des Regelzonensaldos
berechnet und in viertelstiindlichen Werten veroffentlicht wird. Tatsédchlich ist die Regelenergie
aber nicht an dieses Intervall gebunden und es findet ein Abruf innerhalb des Zeitraums von
15 min statt. Gleicht sich die in Anspruch genommene positive und negative Regelenergie iiber
den Zeitraum von 15 min in Summe weitgehend aus, resultiert ein kleiner Regelzonensaldo. Da
auf diesen kleinen Regelzonensaldo die gesamten Kosten fiir die Regelenergie bezogen wer-
den, ergibt sich ein sehr hoher Ausgleichsenergiepreis. Um solchen und anderen Preisspitzen
vorzubeugen, ist die genaue Berechnung und Begrenzung daher im Beschluss BK6-12-024 der
BNetzA geregelt (BNetzA, 2012a; TransnetBW GmbH, 2012). Trotz dieser Rahmenbedingun-
gen konnen durch die Inanspruchnahme der Ausgleichsenergie hohe Kosten entstehen, aber auch

Erlose erwirtschaftet werden.

Fiir einen besseren Uberblick iiber das Handelsvolumen (Day-Ahead- und Intradaymarkt) und
den Mengensaldo (Ausgleichsenergie) sind diese zusammen mit den zugehorigen Preisen in
Abb. 2.3 dargestellt. Als Analysezeitraum wurden die Jahre 2010 bis 2014 gewihlt, auf wel-
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Abb. 2.3: Handelsvolumen (Day-Ahead- und Intradaymarkt) und Mengensaldo (Ausgleichsenergie) zu-
sammen mit den entsprechenden Preisen fiir die Jahre 2010 bis 2014. Als Datenquellen fiir den
Day-Ahead- und Intradaymarkt dient EEX AG (2017), sowie fiir die Ausgleichsenergie Trans-
netBW GmbH (2017). Fiir eine bessere Vergleichbarkeit sind in allen drei Abbildungen aus-
schlieBlich Viertelstundenwerte dargestellt und die Daten aus EEX AG (2017) wurden hierfiir
interpoliert. Anmerkung: Aufgrund der Vielzahl von Datenpunkten, wurden aus Darstellungs-
griinden zufillig 1/20 aller Zeitpunkte ausgewdhlt und visualisiert. Sehr wenige Extremwerte
liegen zudem auferhalb der abgebildeten Bereiche.

che sich die Datensitze und Evaluationen in dieser Arbeit iiberwiegend beschrinken. Es zeigt
sich, dass in allen drei Abbildungen die Preise zwischen 2010 und 2014 gesunken sind. Wih-
rend das Handelsvolumen auf dem Day-Ahead- als auch Intradaymarkt angestiegen ist, war der

Mengensaldo der in Anspruch genommenen Ausgleichsenergie riicklaufig.

Bei der Ausgleichsenergie gibt es normalerweise den Anreiz, dass Bilanzkreise, die den Re-
gelzonensaldo ausgleichen, finanziell belohnt; Bilanzkreise, welche das Ungleichgewicht ver-
grofern, jedoch finanziell sanktioniert werden. Dieser Anreiz besteht in Abb. 2.3¢ im Quadran-
ten mit positivem Saldo und positiven Preisen bzw. im Quadranten mit negativem Saldo und
negativen Preisen. In der Praxis entstehen jedoch manchmal absurde Situationen, in denen die
Anreize umgekehrt sind (Biichner und Nikogosian, 2015). Infolge werden Bilanzkreise, welche
das Ungleichgewicht im Regelzonensaldo vergroBern, auch noch finanziell dafiir belohnt (die
beiden iibrigen Quadranten in Abb. 2.3¢c). Um durch bewusste Uber- oder Unterschitzungen der
Leistungsbilanz mit dem Ausgleichsenergiemechanismus Erlose zu generieren, ist dem BKV per
Gesetz ein solches Handeln durch die BNetzA verboten worden'®.

19 Die Inanspruchnahme von Ausgleichsenergie zur Lastdeckung bzw. zur Kompensation einer Uberspeisung des Bi-

lanzkreises ist nur zuldssig, soweit damit nicht prognostizierbare Abweichungen ausgeglichen werden (BNetzA, 2011,
S. 3).
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2.1.5 Anreize zur Verbesserung von Hochrechnungsverfahren

Nachdem in den vorigen Abschnitten der energiewirtschaftliche Kontext dieser Arbeit detail-
liert beschrieben wurde, werden nachfolgend verschiedene wirtschaftliche Zusammenhénge und
regulatorische Pflichten hinsichtlich ihrer Anreizwirkung zur Verbesserung von Hochrechnungs-
verfahren analysiert. Wie in Abschnitt 2.1.3 aufgezeigt, vermarktet der UNB wesentliche Teile
des durch PV-Anlagen erzeugten Stroms. Daher werden in § 7 EEAV konkrete wirtschaftliche
,Anreize zur bestmoglichen Vermarktung* des UNB definiert. Zunichst werden hierfiir die be-
einflussbaren Differenzkosten ermittelt. Fiir diese Differenzkosten sind die untertdgig gehandel-
ten (Intradaymarkt) oder iiber Ausgleichsenergie in Anspruch genommenen Strommengen mal-
geblich. Diese werden mit der Preisdifferenz zum Vortageshandel (Day-Ahead-Markt) bewertet.
Die iiber ein Kalenderjahr kumulierten Kosten aller Viertelstundenwerte werden dann durch die
laut dem horizontalen Belastungsausgleich (siehe Abschnitt 2.1.3) zu vermarktende Menge di-
vidiert. Als Vergleichswert dient das arithmetische Mittel der beeinflussbaren Differenzkosten
aller UNB der beiden Vorjahre. Zeigen sich Verbesserungen, erhilt der UNB bis zu 25% der
Ersparnis als Bonuszahlung, wihrend die anderen 75 % durch eine geringere EEG-Umlage dem
Letztverbraucher zugutekommen. Die Auszahlung von Boni ist fiir alle UNB zusammen auf 20
Mio. € und fiir einen einzelnen UNB auf seinen nach dem horizontalen Belastungsausgleich

zustehenden relativen Anteil dieser 20 Mio. € pro Kalenderjahr begrenzt.

Dariiber hinaus tritt der UNB in der Vermarktung des EEG-Stroms auch als BKV eines EEG-
Bilanzkreises in Erscheinung. Laut BNetzA (2011, S. 3) gilt: ,,Der BKV ist verpflichtet, durch
zumutbare Maflnahmen, insbesondere durch entsprechende Sorgfalt bei der Erstellung der Pro-
gnosen, die Bilanzabweichungen moglichst gering zu halten.* Insgesamt zeigen sich damit so-
wohl rechtliche als auch finanzielle Anreize, die den UNB motivieren sollen, moglichst prizise

die PV-Leistung zu prognostizieren.

Eine weitere Kernaufgabe der UNB zur Wahrung der Versorgungssicherheit besteht darin, et-
waige Netzengpisse zu beseitigen (vergleiche Mallnahmen in Abschnitt 2.1.1). Netzengpisse
werden primédr mit einem windkraftbedingten Stromiiberschuss im Norden, einem Stromdefi-
zit durch Kraftwerksstilllegungen (u.a. der Atomkraftwerke) im Siiden und einem schleppen-
den Netzausbau im deutschen Ubertragungsnetz in Verbindung gebracht (BDEW, 2017). Laut
BNetzA (2017a) werden diese Netzengpisse malgeblich durch Redispatch (11.475 GWh, 219
Mio. €) und Einspeisemanagement (3.743 GWh, 373 Mio. €) abgefangen. Betroffen vom Ein-
speisemanagement waren 2016 mit rund 94 % der Ausfallarbeit und 86 % der geschitzten Ent-
schidigungsanspriiche die Windenergie an Land und mit rund 5% der Ausfallarbeit und 11 %

der geschitzten Entschidigungsanspriiche die Solarenergie (BNetzA, 2017a). Insgesamt zeigte
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sich gegeniiber dem Vorjahr bei beiden Mallnahmen ein Riickgang im Umfang der Energiemen-
ge und den verursachten Kosten. Als Griinde werden eine leicht riickldufige Erzeugungsmenge
aus Wind- und Solaranlagen sowie ein verbessertes Redispatch-Konzept bei den UNB genannt
(BNetzA, 2017a).

Der Einfluss von Prognose- und Hochrechnungsverfahren auf Netzengpisse und daraus re-
sultierender Kosten ist schwer zu quantifizieren und wird durch andere Einflussfaktoren wie
etwa einer unsicheren Lastprognose oder technischen Ausfillen iiberlagert. Da eine prizisere
Kenntnis der gegenwirtigen und zukiinftigen PV-Leistung aber Unsicherheiten im Elektrizitits-
versorgungssystem reduziert, ist mit positiven Auswirkungen zu rechnen. Auch wenn dadurch
netzbedingte Engpidsse nicht génzlich verhindert werden konnen, kann zumindest der Bedarf

ausgleichender Malnahmen besser abgeschitzt und auf ein Minimum reduziert werden.

Dass Verbesserungen in Hochrechnungsverfahren nicht nur fiir den UNB, sondern auch fiir
den VNB interessant sind, wird in Kracker und Pienitz (2017) aufgegriffen. Die Autoren kom-
men zu dem Fazit, dass durch Verbesserungen ihres Hochrechnungsverfahrens die ,,Abweichung
zwischen der PV-Energiemengenbilanzierung und der gegeniiber dem UNB zu testierenden Jah-
resabrechnung® deutlich reduziert werden kann. Die hohere Energiemengenbilanzierungsqualitit

reduziert infolge die Kosten fiir die Bilanzkreisbewirtschaftung.

Dariiber hinaus haben Direktervermarktungsunternehmen ein grof3es wirtschaftliches Interes-
se an einer prazisen Prognose der Stromerzeugung von PV-Anlagen. Da bei der Direktvermark-
tung von Solarenergie verschiedene Unternehmen im Wettbewerb zueinander stehen, konnen
hierbei selbst kleine Verbesserungen zu erheblichen Wettbewerbsvorteilen fiihren. Ahnliches gilt
fiir kommerzielle Prognoseanbieter, deren Daten nicht nur in der Direktvermarktung, sondern
auch verstidrkt in der optimierten Betriebsfiihrung von Batteriespeichern und anderen Energie-

managementsystemen genutzt werden.

In den obigen Ausfiihrungen liegt der begriffliche Schwerpunkt immer wieder auf in die Zu-
kunft gerichteten Prognosen, wihrend sich der primére Fokus dieser Arbeit auf eine verbesserte
Bestimmung der PV-Leistung in Echtzeit konzentriert. Ob die obigen Anforderungen und Anrei-
ze auch auf die Rahmenbedingungen der vorliegenden Arbeit iibertragen werden kdnnen, hingt
daher unmittelbar mit der Frage zusammen, in welchem Wechselspiel das in den nichsten Ka-
piteln skizzierte Hochrechnungsverfahren und die angesprochenen Leistungsprognosen stehen.

Hierbei zeigen sich zwei elementare Verbindungselemente:

* Die Hochrechnung der PV-Leistung in Echtzeit wird beim UNB mangels geeigneter Al-
ternativen in vielen Prozessen als die tatsdchliche Erzeugung behandelt. Entsprechend gilt

dieser Wert als Benchmark, an dem verschiedene Akteure ihre Prognoseverfahren kali-
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brieren und evaluieren (Saint-Drenan et al., 2017). Insofern konnen verbesserte Echtzeit-

Hochrechnungen mittelfristig auch zu verbesserten Prognosen fiihren.

* Zusitzlich ist mit Ausnahme der zeitlichen Interpolation eine direkte Anwendung der in
dieser Arbeit vorgestellten Methoden in Leistungsprognosen méglich. Die in Abb. 1.1
skizzierte Struktur kann sogar weitgehend beibehalten werden, wenn anstelle von Leis-
tungsmessungen in Echtzeit die Prognosen zukiinftiger Werte eingesetzt werden. Eine sol-
che Umstellung bringt eine Reihe von Erweiterungen und Verbesserungsmoglichkeiten mit
sich, da in Kombination von Leistungsprognosen auch groBflichige Wetterdaten zur Verfii-
gung stehen. Messwerte von Referenzanlagen konnen in einem solchen Szenario weiterhin

zur statistischen Korrektur von Prognosen eingesetzt werden.

Die aufgezeigte enge Verzahnung zwischen den methodischen Verbesserungen innerhalb der
vorliegenden Arbeit und den Prognosen rechtfertigt die Annahme, dass die skizzierten Mecha-

nismen und Rahmenbedingungen von Prognosen auch im Kontext dieser Arbeit giiltig sind.

Zusitzlich zu den genannten Anreizen bei den UNB, VNB, Direktvermarktern und Prognose-
anbietern sind weitere Anwendungsfille denkbar, welche von verbesserten Hochrechnungsver-
fahren oder einzelnen Modulen daraus (indirekt) profitieren konnten. Eine solche Betrachtung
geht allerdings liber den Fokus dieser Arbeit hinaus und findet daher nicht statt. Ebenfalls aus-
geklammert von dieser Betrachtung ist die energiewirtschaftliche Situation im Ausland. Andere
Regularien oder infrastrukturelle Voraussetzungen konnen dort zu abweichenden Rahmenbedin-
gungen und Anreizen fithren. Vor diesem Hintergrund bleibt auch die zukiinftige Entwicklung
in Deutschland von groBem Interesse und es bleibt abzuwarten, welche Folgen etwa der fort-
schreitende Ausbau von intelligenten Messsystemen auf Hochrechnungsverfahren haben wird.
Insofern sind die obigen Ausfiihrungen als eine aktuelle Bestandsaufnahme zu sehen und be-
schrianken sich auf die wichtigsten Zusammenhinge in Deutschland. Als Erginzung zu diesen
primér betriebswirtschaftlich und durch regulatorische Pflichten motivierten Anreizen wird da-
her nachfolgend auf den gesamtwirtschaftlichen Wert von Prognosen bzw. Echtzeit-Hochrech-

nungen anhand zahlreicher Publikationen eingegangen.

2.2 Okonomische Bewertung von Prognosefehlern

Wetterprognosen sind aus dem Alltag nicht wegzudenken und haben direkten Einfluss auf die
Wirtschaft. Mason (1966) stellte in seiner Publikation die Vermutung auf, dass der Nutzen die
mit Wetterprognosen verbundenen Kosten um das zwanzigfache iibersteigen. Palmer (2002) ist

der Meinung, dass dieses Verhiltnis weiterhin seine Giiltigkeit besitzt.
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Leistungsprognosen von Wind- und PV-Anlagen hingen sehr stark von Wetterprognosen ab
und werden in unterschiedlichen energiewirtschaftlichen Prozessen eingesetzt. Ganz grundsitz-
lich helfen Leistungsprognosen insbesondere die meteorologisch bedingte Unsicherheit zu re-
duzieren und steigern damit den 6konomischen Wert der Solar- (Baker et al., 2013) und Wind-
energie (Jonsson et al., 2010). Ein ex post Vergleich zwischen Prognosen und der Wirklichkeit
offenbart allerdings héufig Differenzen, die mit den dadurch verursachten Kosten 6konomisch

bewertet werden konnen.

Die nachfolgend vorgestellten Publikationen nehmen sich dieses Prognosefehlers im Kontext
einer regionalen Simulation an. Ein positiver Prognosefehler ist dadurch definiert, dass die Pro-
gnose die tatsidchliche Einspeisung iiberschitzt (von Roon, 2012, S. 15). In der Literatur finden
sich zahlreiche Beitrdge, die den 6konomischen Wert von Prognosefehlern bei der Solarener-
gie (Antonanzas et al., 2016; Brancucci Martinez-Anido et al., 2014; Brancucci Martinez-Anido
et al., 2016; Fatemi und Kuh, 2014; Kaur et al., 2016; Mills et al., 2013; Perez et al., 2013), Wind-
energie (Barthelmie et al., 2008; Fabbri et al., 2005; Graeber, 2013; Graeber und Kleine, 2013;
Hodge et al., 2015; Lew et al., 2011; Milligan et al., 1995; Swinand und O’Mahoney, 2015) oder
beiden Technologien bewerten (Hirth und Ziegenhagen, 2015; Hirth et al., 2015; Mueller et al.,
2014; von Roon, 2011, 2012; Ueckerdt et al., 2013). Grundsitzlich ist die Herangehensweise bei

beiden Technologien @hnlich und zahlreiche Erkenntnisse konnen daher iibertragen werden.

Methodisch kann generell zwischen empirischen Analysen und simulativen Ansétzen kate-
gorisiert werden, welche in den nachfolgenden Abschnitten detailliert erldutert werden. Einige
Publikationen weisen Charakterziige beider Kategorien auf und die Eingruppierung sollte daher
nicht zu streng ausgelegt werden. Graeber (2013), Graeber und Kleine (2013), Hirth und Ziegen-
hagen (2015), Hirth et al. (2015), Mueller et al. (2014), von Roon (2011), von Roon (2012) und
Ueckerdt et al. (2013) fokussieren sich zudem auf die deutsche Energiewirtschaft und sind daher

besonders relevant fiir den Kontext der vorliegenden Arbeit.

2.2.1 Empirisch-basierte Analysen zur Bewertung des Prognosefehlers

In von Roon (2012) werden der Prognosefehler und damit verbundene Kosten anhand histo-
rischer Zeitreihen des Day-Ahead-, Intradaymarkts sowie der Ausgleichsenergie quantifiziert.
Prinzipiell fithren diese Prognosefehler zu Mehrkosten gegeniiber einer fehlerfreien Vermarktung
am Day-Ahead-Markt, wenn Ausgleichsaktivititen am Intradaymarkt oder mittels Ausgleichs-
energie hohere Kosten bzw. niedrigere Erlose generieren. Dariiber hinaus hat ein Prognosefehler

aber auch unmittelbaren Einfluss auf die Day-Ahead-Preise. Eine Uberschitzung der Einspei-
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sung fiihrt beispielsweise zu niedrigeren Preisen. Dieser Einfluss wird Merit-Order-Effekt ge-

nannt und ebenfalls in die Kostenbetrachtung aufgenommen.

Obwohl die Preise fiir den Day-Ahead- (pps) und Intradaymarkt (p;p) haufig in einem dhnli-
chen Bereich liegen, zeigen empirischen Analysen, dass ein starker Zusammenhang zwischen der
Preisdifferenz (p;p — ppa) und dem Prognosefehler x;p in Form eines Korrelationskoeffizienten
7 von 0.58 besteht.?? Infolgedessen fiihrt der ausgleichende Handel auf dem Intradaymarkt zu
Mehrkosten. Durch eine lineare Regression lisst sich die genannte Preisdifferenz in funktiona-
ler Abhéngigkeit des Prognosefehlers und einer Geradensteigung g;p beschreiben. Daraus ergibt

sich:

PID = PDA + 8ID * XID- (2.1)

Die anfallenden Kosten C;p sind dann das Produkt des Prognosefehlers und der Preisdifferenz:

Cip = xip - (pip — PpA)- (2.2)

Durch Kombination von (2.1) und (2.2) resultiert eine quadratische Abhéngigkeit der Kosten

vom Prognosefehler:

Cip = xip - gIp- (2.3)

Wie in Abschnitt 2.1.4 beschrieben, wird der verbliebene Prognosefehler mithilfe der Aus-
gleichsenergie ausbalanciert. Die in Anspruch genommene Ausgleichsenergie kann dabei sowohl
positiv als auch negativ sein. Auch deshalb zeigt sich im Gegensatz zum bereits analysierten
Intradaymarkt bei der Ausgleichsenergie keine starke Korrelation der Preisdifferenz zum Day-
Ahead-Markt mit dem Prognosefehler. Allerdings lidsst sich der durchschnittliche Ausgleichs-
energiepreis in Abhiingigkeit des Prognosefehlers beschreiben und darauf aufbauend eine Kos-
tenfunktion aufstellen. In dieser Kostenfunktion zeigt sich ebenfalls eine quadratische Abhin-
gigkeit vom verbliebenen Prognosefehler, die aber nicht wie Gleichung (2.3) vereinfacht werden

kann.

Dariiber hinausgehende Analysen ergeben zudem, dass die Inanspruchnahme von Ausgleichs-
energie im Mittel zu deutlich hoheren Kosten als ein Handel am Intradaymarkt fiihrt. Konkret

betragen die spezifischen Kosten durch Ausgleich des Prognosefehlers gegeniiber einer korrek-

20 Dass dieser Zusammenhang nicht noch stirker ausfillt, hingt mit weiteren Unsicherheiten etwa bei der Prognose der
Lastkurve zusammen (Brancucci Martinez-Anido et al., 2014; Brancucci Martinez-Anido et al., 2016).
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ten Vermarktung am Day-Ahead-Markt 3.45 €/MWh im Jahr 2010. Wird der Merit-Order-Ef-
fekt beriicksichtigt, reduzieren sich diese Kosten auf 3 €/MWh, wovon rund 2/3 auf die Aus-
gleichsenergie entfallen (von Roon, 2012). In von Roon (2011) werden unter Beriicksichtigung
des Merit-Order-Effekts leicht erhohte Kosten fiir den Zeitraum Mirz bis Oktober 2010 von 4.4
€/MWh pro eingespeiste MWh aus Windkraft und PV genannt, wobei rund 4/5 auf die Aus-

gleichsenergie entfallen.

Graeber (2013) und Graeber und Kleine (2013) gehen methodisch sehr dhnlich vor. Die Preis-
differenz zwischen Intraday- und Day-Ahead-Markt korreliert mit dem Prognosefehler im Zeit-
raum Mai 2010 bis April 2011 in einer Hohe von 0.581 und ist daher vergleichbar mit dem
Korrelationskoeffizienten bei von Roon (2012). Die Korrelation zwischen der Preisdifferenz von
Ausgleichsenergie und Day-Ahead-Markt zum Prognosefehler hingegen féllt mit 0.195 erwar-
tungsgeméil geringer aus. Eine lineare Regression beider Preisdifferenzen mit dem Prognose-
fehler fiihrt bei der Ausgleichsenergie zu einer dreimal hoheren Steigung als auf dem Intraday-
markt, was mit einem hoheren Preisanstieg in der Einsatzreihenfolge der Regelenergiekraftwerke
begriindet wird. Generell wird aufgrund des linearen Zusammenhangs zwischen Prognosefehler
und Preisdifferenz ebenfalls von einem quadratischen Zusammenhang zwischen Prognosefehler

und Kosten ausgegangen.

Die in Graeber (2013) analysierten Kosten fiir den Ausgleich des Prognosfehlers fallen mit
8.05 €/MWh fiir den Intradayhandel und 15.39 €/MWh fiir die Ausgleichsenergie deutlich
hoher aus als bei von Roon (2011) und von Roon (2012), beschrinken sich allerdings auf die
Vermarktung der Windenergie des UNB TransnetBW. In einzelnen Monaten knnen diese Kosten
noch hoher ausfallen und betragen fiir August 2010 9.90 € /MWh beim Intradayhandel und 36.96
€ /MWh bei der Ausgleichsenergie (Graeber und Kleine, 2013).

Mueller et al. (2014) betrachten die gesamten Integrationskosten von PV- und Windkraft-
anlagen, wovon die Kosten durch Prognosefehler einen Teilaspekt darstellen. Analysen zeigen
einen teils exponentiellen Kostenanstieg bei positiven Prognosefehlern, wihrend negative Fehler
schwicher und tendenziell linear ansteigen. Die Varianz der Preise ist bei der Ausgleichsenergie
deutlich hoher und die damit verbundenen Mehrkosten konnen mit einem quadratischen Modell
approximiert werden. Generell zeigt sich auch hier, dass der Ausgleich eines Prognosefehlers auf

dem Ausgleichsenergiemarkt deutlich teurer als auf dem Intradaymarkt ist.

In Hirth et al. (2015) und Ueckerdt et al. (2013) werden ebenfalls die Integrationskosten von
Solar- und Windenergie beleuchtet. Diese Integrationskosten setzen sich aus Ausgleichsenergie-,
Netzintegrations- und Profilkosten zusammen. Laut Hirth et al. (2015) ergeben sich Ausgleichs-

energiekosten aus Prognosefehlern sowie dem in Abschnitt 2.1.1 genannten systematischen Aus-
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gleich zwischen dem stiindlichen bzw. viertelstiindlichen Handel auf dem Day-Ahead- und In-

tradaymarkt. Als Ausgleichsenergiekosten werden < 6 €/MWh genannt.

Hirth und Ziegenhagen (2015) beschreiben den physikalischen und finanziellen Mechanismus,
der bei der Vermarktung von Solar- und Windenergie und dem Ausgleich des damit verbunde-
nen Prognosefehlers anfillt. Entgegen der Erwartungshaltung in vielen Publikationen zeigt sich
aus der Historie der deutschen Energiewirtschaft, dass ein Anstieg der installierten Leistung von
PV- und Windkraftanlagen von 27 auf 78 GW zu einer Reduzierung des Regelenergiebedarfs
um 15 % gefiihrt hat. Die Autoren erklidren diesen scheinbaren Widerspruch mit einer signifi-
kanten Verbesserung von Prognosen der Last und Erzeugungsleistung, weniger Anlagenaustil-
len, einer hoheren Liquiditét auf dem Intradaymarkt, dem Zusammenschluss der Regelzonen im
bereits skizzierten Netzregelverbund sowie reduzierten Kosten bei den UNBs durch verkleiner-
te Sicherheitsmargen. Folglich konnen weitere Verbesserungen von Prognosen, aber auch eine
viertelstiindliche Taktung beim Day-Ahead-Markt und ein groB3eres Handelsvolumen auf dem In-
tradaymarkt die Integrationskosten auch zukiinftig senken. Ein Anreiz zur Verbesserung besteht,
so lange die Grenzkosten der VerbesserungsmaBBnahmen niedriger als die der eingesparten Kos-
ten sind. Nach Auffassung der Autoren sind Kosten der Ausgleichsenergie durch das ,,Pay-as-
bid“-Verfahren am Regelenergiemarkt niedriger als die tatsdchlichen Grenzkosten der aktivierten

Regelenergie, wodurch der Anreiz von VerbesserungsmaBBnahmen zu schwach ist.

Der 6konomische Einfluss von Prognosen auf die Windenergie wird in Fabbri et al. (2005)
analysiert. Dazu wird zuniichst der Prognosefehler einer Uber- oder Unterspeisung mithilfe einer
Beta-Funktion und dem Vorwissen aus der Literatur approximiert. Vereinfachend wird angenom-
men, dass die Prognosefehler iiber die Minutenreserve ausgeglichen werden und dieselben daher
mit der Preisdifferenz zum Day-Ahead-Markt bewertet. Die Ergebnisse werden fiir eine Ein-
zelanlage, einem Portfolio von 15 Anlagen und dem gesamten spanischen Netzgebiet erhoben.
Zudem werden verschiedene Prognosehorizonte betrachtet. Die auf die Jahreserlose bezogenen
Kosten durch den Prognosefehler steigen mit dem Prognosehorizont leicht an, wihrend die raum-
liche Aggregation hier wenig Einfluss zeigt. Bei der Betrachtung des gesamten Netzgebietes und
einem Zeithorizont von 1 h reduzieren sich die jahrlichen Erlose durch den modellierten Progno-
sefehler um 9.7 %.

Auch Barthelmie et al. (2008) konzentrieren sich auf die Windenergie und analysieren hierfiir
Zeitreihen des Jahres 2003 im Vereinigten Konigreich (UK). Fiir den Ausgleich eines Prognose-
fehlers der auf dem Day-Ahead-Markt vermarkteten Strommenge fallen unterschiedliche Preise
fiir den Kauf und Verkauf an, woraus ein maximaler Kostenvorteil von Prognosen in Hohe von
ca. £4.5/MWh resultiert. Vergleichbare Unterschiede beim Ausgleich von Prognosefehlern zei-
gen sich auch auf dem amerikanischen Markt. Laut Kaur et al. (2016) findet bei Uberschreitung
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eines definierten Prognosefehlers der ausgleichende Zukauf zu 125 % und der Verkauf zu 75 %

der urspriinglich erzielten Preise statt.

Ahnlich wie in von Roon (2011) und von Roon (2012), kommen Swinand und O’Mahoney
(2015) zu der Erkenntnis, dass sich die gesamten Kosten des Prognosefehlers primir durch den
physikalischen Ausgleich?!' aber auch durch die zunichst falsche Vermarktung am Day-Ahead-
Markt und dem damit verbunden Merit-Order-Effekt zusammensetzen. In der Publikation wird
dazu ein analytisches Kostenmodell beschrieben, mit dem der Einfluss der Windenergie auf die
Systemkosten in Irland analysiert werden kann. Dabei zeigt sich, dass eine 1 %-ige Erhohung der
Windenergie die systemweiten Grenzkosten um 0.06 % senkt, wihrend eine 1 %-ige Erhohung

des Prognosefehlers die systemweiten Grenzkosten um 0.02 % steigert.

2.2.2 Simulative ldentifikation des Prognosefehlers

Ergénzend zu den empirisch-basierten Analysen greifen Publikationen wie Brancucci Martinez-
Anido et al. (2014) und Brancucci Martinez-Anido et al. (2016) auf Kraftwerkseinsatzmodelle
zuriick, um damit die 6konomischen Vorteile von Prognoseverbesserungen in Abhédngigkeit ver-
schiedener Durchdringungsraten’> von PV-Anlagen zu beziffern. Hierbei zeigt sich, dass der
Grenznutzen von weiteren Verbesserungen bei einer steigenden Prognosegiite abnimmt, da im
Energiesystem noch viele weitere Unsicherheiten (z. B. in der Prognose der Last) vorliegen. Die
eingesparten Kosten einer Prognoseverbesserung hingegen steigen in den analysierten Szenarien
linear mit dem Zubau an PV-Anlagen. Bei einer Durchdringungsrate von 18 % und einer opti-
malen Prognose betrigt die Kostenersparnis 1.42 $/MWh. Gegeniiber den bereits vorgestellten
Publikation wird der wirtschaftliche Vorteil durch Prognosen damit deutlich kleiner eingeschitzt.
Kostenersparnisse einer besseren Prognose werden damit begriindet, dass sich die Zusammen-
setzung des in Betrieb befindlichen Kraftwerksparks dndert und teure aber flexible Kraftwerke
durch giinstigere, trigere Anlagen ersetzt werden. Eine bessere Prognose reduziert zudem die
Anzahl groBer Leistungsgradienten. Folglich operieren die konventionellen Kraftwerke hiufiger
in ihrem optimalen Betriebspunkt und sparen dadurch Kosten. Dariiber hinaus miissen konventio-
nelle Kraftwerke weniger oft gestartet oder abgeschaltet werden, wodurch weitere Einsparungen

zu erzielen sind.

In Mills et al. (2013) werden die Auswirkungen von Prognosefehlern bei der PV-Leistung

fiir das Jahr 2027 mit Hilfe eines Kraftwerkseinsatzmodells evaluiert. Dabei wird von zwei Sze-

2l Charakterisiert durch die Betriebs-, Wartungs- und Anlaufkosten von dafiir eingesetzten Kraftwerken.
22 Definiert als relativer Anteil an der gesamten, auch die konventionellen Erzeuger umfassenden, installierten Kraft-
werksleistung.
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narien mit schwachem und starkem Zubau an PV-Anlagen ausgegangen. Ahnlich wie auf dem
deutschen Energiemarkt wird davon ausgegangen, dass die am Day-Ahead-Markt verduBerte
Menge durch einen untertidgigen Handel noch ausgeglichen werden kann. Ein verbleibender Pro-
gnosefehler muss dann durch Inanspruchnahme von Ausgleichsenergie kompensiert werden. Die
PV-Leistungszeitreihen beruhen auf Messungen, wurden aber auf 1-miniitige Daten synthetisiert.
Der grof3e Kostentreiber in allen Szenarien sind Prognosefehler, die erst durch Ausgleichsenergie
abgefangen werden. Je nach Szenario wird von Gesamtkosten des Prognosefehlers zwischen 1.74
und 3.77 $/MWh berichtet, wobei diese in Abhingigkeit von Annahmen zur Ausgleichsenergie,
Flexibilitidt, Kosten und Vorhersagequalitit deutlich schwanken.

Hodge et al. (2015) gehen methodisch @hnlich wie Brancucci Martinez-Anido et al. (2014)
sowie Brancucci Martinez-Anido et al. (2016) vor und analysieren den okonomischen Wert
von Prognoseverbesserungen unter Verwendung eines Kraftwerkseinsatzmodells. Dabei wird die
Durchdringungsrate von Windkraftanlagen (8 % und 25 %) variiert und mogliche Verbesserungen
in der Prognose in Hohe von 0 %, 10 %, 25 % sowie 50 % untersucht. Auch hier hingt die Kosten-
ersparnis sehr stark vom Kraftwerkspark ab, mit dem die Prognosefehler ausgeglichen werden.
Es zeigt sich aber auch, dass bei einer niedrigen Durchdringungsrate Prognoseverbesserungen
kaum quantifizierbare Effekte zeigen und durch andere Effekte iiberlagert werden. Folglich wird
argumentiert, dass Verbesserungen von Prognosen erst fiir einen hoheren Anteil an erneuerba-
ren Energien sinnvoll werden. Positive Folgen einer verbesserten Prognose zeigen sich hingegen
darin, dass Windkraftanlagen seltener abgeregelt werden miissen und auch die durchschnittlichen

Emissionen des konventionellen Kraftwerksparks sinken.

Methodisch dhnlich nidhern sich Lew et al. (2011) dem Thema an und weisen darauf hin, dass
der Grenznutzen von Prognoseverbesserungen zwar fiir eine steigende Prognosegiite sinkt, al-
lerdings auch mit einer hoheren Durchdringungsrate an Windkraftanlagen steigt. Grundsétzlich
kommen die Autoren zu der Erkenntnis, dass positive Prognosefehler tendenziell kritischer fiir
die Versorgungssicherheit sind und hohere Kosten verursachen. Mit einem Fokus auf die Wind-
energie wird auch in Milligan et al. (1995) der Prognosefehler im Zusammenspiel mit einem
Kraftwerkseinsatzmodell fiir zwei unterschiedliche Regionen analysiert. In Abhédngigkeit der be-
trachteten Region und den dortigen Voraussetzungen werden die dominanten Kosten entweder
durch positive oder auch negative Prognosefehler erzeugt. Die in anderen Publikationen (Lew
et al., 2011; Mueller et al., 2014) beobachtete Tendenz, wonach positive Prognosefehler primér

zu hoheren Kosten fiihren, bestétigt sich hier somit nicht.

Anders wird das in Fatemi und Kuh (2014) gesehen. In der Publikation wird angemerkt, dass
hiufig symmetrische FehlermaBe zur Bewertung von Prognosen herangezogen werden. Nach

Auffassung der Autoren sind diese FehlermaBe nur bedingt geeignet, da eine Uberschiitzung der
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Prognose in der Praxis deutlich kritischer ist. Lisst sich ein solcher positiver Prognosefehler
nicht ausgleichen, miissen im Extremfall Verbraucher vom Netz getrennt werden, was mit sehr
hohen Kosten von rund 10000 $/MWh bewertet wird. Folglich werden zwei asymmetrische Kos-
tenfunktionen zur Bewertung von Prognosefehlern vorgestellt und parametriert. Diese verlaufen
nahezu horizontal fiir negative Prognosefehler und steigen bei positiven Mengenabweichungen

linear bzw. exponentiell an

Wihrend in den vorigen Publikationen primir von einem eingespielten Energiesystem mit
zahlreichen konventionellen Kraftwerken ausgegangen wird, fangen Perez et al. (2013) den Pro-
gnosefehler mit Speichertechnologien ab. Als Basis dient die Approximation des Zusammen-
hangs von Leistungs- und Energiekosten verschiedener Speichertechnologien. Als Zielgrofe in
der Optimierung wird definiert, dass die Variabilitit der PV-Leistung in einem festgelegten Be-
reich gehalten werden soll. Kostenreduzierungen zeigen sich hier sowohl in Abhéngigkeit der
rdaumlichen und zeitlichen Aggregationsebene (sieche auch Abschnitt 4.3) als auch durch Verbes-

serungen der Prognosen.

Die 6konomischen Folgen von Prognosefehlern werden in den aufgezeigten empirsch-basier-
ten und simulativen Ansdtze ganz unterschiedlich bewertet. Alle genannten Werke stimmen je-
doch darin iiberein, dass Prognosefehler zu hoheren Kosten fiihren und daher reduziert werden
sollten. In Hinblick auf die auf das deutsche Netzgebiet beschrinkten Analysen herrscht weit-
gehend Einigkeit dariiber, dass die Kosten in quadratischer Abhédngigkeit vom Prognosefehler
modelliert werden konnen (von Roon, 2012; Graeber, 2013; Graeber und Kleine, 2013; Mueller
et al., 2014). Diese Zusammenhiénge werden an spiterer Stelle in Abschnitt 7.4 aufgegriffen und
zur Bewertung des okonomischen Nutzens des in der vorliegenden Arbeit entwickelten Hoch-

rechnungsverfahrens herangezogen.

2.3 Stand der Forschung bei Hochrechnungsverfahren

Hochrechnungsverfahren sind hdufig komplexe Modellkonstrukte, denen sich ganze Disserta-
tionen und eine Vielzahl an Beitrdagen in Zeitschriften und Konferenzen widmen. Als Hochrech-
nungsverfahren werden methodische Ansitze bezeichnet, bei der die Kenntnis iiber eine Teilmen-
ge (von PV-Anlagen) genutzt wird, um Riickschliisse auf die Gesamtmenge zu ziehen (Pelland
et al., 2013). Prinzipiell kann ein solches Hochrechnungsverfahren fiir die Bestimmung der PV-

Leistung in Echtzeit aber auch in Prognosen eingesetzt werden.”> Der Schwerpunkt der eige-

23 In verschiedenen Quellen werden ,,Hochrechnung®, ,,Online-Hochrechnung* und ,,Ist-Einspeisung* allerdings als Syn-
onyme fiir die PV-Leistung in Echtzeit verwendet. Im Englischen gelingt die Unterscheidung zwischen der Methodik
(,,Upscaling*) und dem Zeithorizont (,,Nowcasting* bzw. ,,Forecasting*) deutlich besser.
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nen Arbeit liegt durch die Verwendung von Leistungsmessungen an Referenzanlagen hingegen
auf der Bestimmung in Echtzeit. Die genannten Merkmale sowie der regionale Charakter der
Hochrechnungsverfahren spielen bei der Auswahl der nachfolgend vorgestellten Werke bzw. der

Abgrenzung gegeniiber anderen Ansitzen eine wichtige Rolle.

Generell gibt es bei der Wind- und Solarenergie viele Gemeinsamkeiten, die sich in Uber-
schneidungen der wissenschaftlichen Ansiitze zeigen. Ernst et al. (2007) geben einen Uberblick
zu Hochrechnungsverfahren und Prognosen der Windenergie, wihrend Tuohy et al. (2015) eine
vergleichbare Ubersicht der PV aufzeigen. Typischerweise wird zwischen physikalischen und

statistischen Ansitzen unterschieden.

Physikalische Ansidtze modellieren detailliert die Windgeschwindigkeit in Nabenhohe, Ver-
schattungseffekte durch andere Anlagen und Leistungskurven der Turbinen. Das Pendant der
Solarenergie sind u. a. die Globalstrahlung auf der Modulfliche, Verschattungen durch Hinder-
nisse und Leistungskurven von Modulen und Wechselrichtern. Statistische Ansétze hingegen
analysieren den Zusammenhang zwischen historischen Daten sowie Messwerten und korrigie-
ren damit Simulationen in Echtzeit oder Prognosen. Selbstlernende Ansitze gehoren hierzu und

konnen komplexe sowie nicht-lineare Zusammenhinge abbilden.

In den nachfolgend skizzierten Ansitzen findet hiufig eine Verkniipfung dieser Methoden statt,
indem die physikalische Modellierung statistisch korrigiert wird. Ergédnzend hierzu geben Anto-
nanzas et al. (2016), Inman et al. (2013), Paulescu et al. (2012) und Raza et al. (2016) sehr
umfassende Uberblicke iiber eine groBe Anzahl verschiedener Ansitze. Nachfolgend werden
teils mehrere Publikationen eines Autors vorgestellt, die sich im selben Themenfeld bewegen.
Stellvertretend dafiir ist zwar ausschlieBlich das Hauptwerk in Tab. 2.1 aufgefiihrt, allerdings der

gesamte Umfang der entwickelten Modelle in ihren Eigenschaften charakterisiert.

In der Promotionsschrift von Ruf (2016) sowie in Ruf et al. (2016) wird ein Hochrechnungs-
verfahren vorgestellt, bei dem mit satellitenbasierten Strahlungsdaten die PV-Leistung in einem
Stadtteil in Ulm (Deutschland) abgeschitzt wird. In der Simulation wird die Modulausrichtung
beriicksichtigt, die zuvor aus der Analyse von LiDAR-Daten mit dem in Ruf et al. (2015) be-
schriebenen Verfahren abgeleitet wurde. Zudem wird eine Simulation der Last durchgefiihrt.
Aus beiden GroBen wird dann die Residuallast bestimmt und mit Messwerten an einem Trans-
formator verglichen. Insgesamt zeigt sich durch die Verwendung von Satellitendaten eine Ver-
schlechterung von FehlermaBlen gegeniiber lokalen Strahlungsmessungen. Die Simulation der
Last ist zudem mit groBen Unsicherheiten behaftet. Infolge ist die Bestimmung der Residuallast

nur unter gewissen Unsicherheiten moglich und es werden verschiedene Verbesserungsvorschli-
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ge erortert. Eine Ubertragbarkeit des Modellierungsansatzes auf grofere Regionen ist aufgrund

des hohen Detaillierungsgrades und den dafiir notigen Informationen erschwert.

In der Dissertation von Engerer (2015a) sowie in Engerer und Hansard (2015) wird ein Hoch-
rechnungsverfahren vorgestellt, mit dem die anlagenscharfe PV-Leistung einer ganzen Region in
Canberra (Australien) simuliert wird. Die Modulorientierung und weitere Systemeigenschaften
der Referenzanlagen liegen vor, sind fiir die Zielanlagen jedoch unbekannt und werden statistisch
abgeschitzt. Eine zentrale Grofe in der Hochrechnung ist der Clear Sky PV Index kpv24, mit dem
die PV-Leistung einer Zielanlage auf Basis der Leistungswerte einer Referenzanlage und unter
Beriicksichtigung der Modulorientierung abgeschitzt werden kann (Engerer und Mills, 2014).
Da hierbei die direkten und diffusen Strahlungsanteile nicht gesondert beriicksichtigt werden,
diese aber stark von der Modulausrichtung abhéngen, fithren grolere Unterschiede derselben zu
einer erhohten Unsicherheit in der Modellierung. Die Auswahl der im Hochrechnungsverfah-
ren verwendeten Referenzanlagen erfolgt dynamisch in jedem Zeitschritt unter der Zielsetzung,
dass der RMSE?> minimiert wird. Da die Genauigkeit einer Hochrechnung auch sehr stark von
den dabei eingesetzten Modellen abhiingt, werden verschiedene Clear Sky Modelle in Engerer
und Mills (2015) evaluiert und ein eigens entwickeltes Dekompositiosmodell in Engerer (2015b)
vorgestellt.?®

Lorenz et al. (2011) stellen einen an der Universitit Oldenburg entwickelten Ansatz vor, mit
dem die regionale PV-Leistung fiir den Day-Ahead- und Intradaymarkt prognostiziert werden
kann und der bereits in Lorenz et al. (2008), Lorenz et al. (2009) und Lorenz et al. (2012) do-
kumentiert ist. Als Input dienen Strahlungsprognosen aus einem numerischen Wettermodell, die
mit lokalen Strahlungsmessungen statistisch korrigiert werden. Die korrigierte Strahlung dient
dann zur Simulation der PV-Leistung unter Beriicksichtigung der Systemeigenschaften (Mo-
dul- und Wechselrichtertyp), installierten Leistung und Modulausrichtung ausgewéhlter Anla-
gen. Diese PV-Leistung selbst wird wiederum mittels Messwerten ausgewihlter PV-Anlagen
korrigiert und dann unter Beriicksichtigung der rdumlichen Verteilung zur Abschitzung der re-

gionalen PV-Leistung verwendet. Dabei wird der RMSE?’ bei einer regionalen Prognose gegen-

24 Die Clear Sky Strahlung ist die Strahlung, die bei einem klaren Himmel unter Beriicksichtigung typischer atmosphi-
rischer Groflen wie dem Wassergehalt oder Aerosolen zu erwarten ist. Sie stellt somit eine Art physikalische Ober-
grenze dar, die nur in wenigen Ausnahmefillen tiberschritten wird. Auf Grundlage der Clear Sky Strahlung kann die
PV-Leistung einer Anlage simuliert werden. Durch Division der gemessenen Leistung wird daraus &, bestimmt (siche
Abschnitt 5.4).

23 Siehe Definition in Abschnitt 2.4.

26 Aufgrund der groBen inhaltlichen Nihe wurde u.a. gemeinsam an einem Verfahren zur Kalibrierung und Qualitits-
kontrolle der PV-Leistung bei Referenzanlagen (Killinger et al., 2016¢, 2017b), dem Einbezug von satellitenbasierten
Strahlungsdaten (Bright et al., 2017; Engerer et al., 2017) sowie der Korrektur zyklischer Einfliisse bei Referenzanlagen
(Killinger et al., 2017a) gearbeitet.

27 Siehe Abschnitt 2.4 fiir eine Definition.
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iiber Einzelanlagen nahezu halbiert (Lorenz et al., 2008, 2009, 2012). Ursidchlich hierfiir sind
sowohl rdumliche Aggregationseffekte, durch welche individuelle Eigenschaften von Anlagen
ausgeglichen werden, als auch Kreuz-Korrelationen in Prognosefehlern, welche in Lorenz et al.
(2008) analysiert werden.”® Im Vergleich mit Messwerten ergeben sich bei der Prognose der PV-
Leistung groBBere Fehlerwerte als bei Strahlungsprognosen. Ein moglicher Grund hierfiir ist eine
Schneebedeckung, durch welche die PV-Leistung iiber eine lingere Zeit reduziert ist, wihrend
die Strahlungsmessung bereits wieder fehlerfrei funktionieren kann. Daher wird in Lorenz et al.
(2012) ein automatisierter Ansatz zur Identifikation einer Schneebedeckung beschrieben und im
regionalen Kontext evaluiert. Zudem werden in Lorenz et al. (2008) und Lorenz et al. (2009) die
Auswirkungen einer steigenden Anzahl an Referenzanlagen untersucht. Hierbei zeigt sich, dass
insbesondere bei einer kleinen Anzahl von Referenzanlagen jede zusitzliche Anlage eine erheb-
liche Verbesserung der Prognosequalitit bewirken kann. Der Grenznutzen nimmt jedoch stetig
ab.

Kiihnert (2016) baut auf diese Vorarbeiten der Universitdt Oldenburg auf und prognostiziert
mittels satellitenbasierten Strahlungsdaten sowie numerischen Wettermodellen die Strahlung bis
zu 5 h in die Zukunft. Um die Wolkenbewegung in den Satellitenbildern abschétzen zu konnen,
werden hierbei Wolkenzugsvektoren ermittelt. Aus der Strahlung wird unter Beriicksichtigung
der Modulorientierung die voraussichtliche Leistung reprisentativ ausgewihlter PV-Anlagen
prognostiziert. Diese simulierte Leistung von Einzelanlagen, die Kenntnis der rdumlichen Ver-
teilung aller Anlagen sowie individuelle Systemeigenschaften dienen dann zur Bestimmung der
regionalen PV-Leistung. Die Leistungsvorhersagen werden fiir eine Vielzahl unterschiedlicher
Simulationsparameter, Modellkombinationen und Aggregationsebenen evaluiert. Hierbei zeigt
sich, dass durch die Kombination von satellitenbasierten Strahlungsdaten mit numerischen Wet-
termodellen die Vorhersagegenauigkeit gegeniiber der ausschlieBlichen Verwendung von Wet-
termodellen erheblich gesteigert werden kann (Kiihnert et al., 2013). Grundlage der Modelleva-
luationen bilden mehr als 1300 Referenzanlagen, von denen Messwerte und die Modulausrich-
tung vorliegen. Durch die zeitliche Interpolation von Leistungsmessungen in Kombination mit
den Leistungsvorhersagen aus den Strahlungsdaten werden weitere Verbesserungen erreicht. Um
Datenliicken und fehlerhafte Messwerte auszuschlieBen, wird zuvor ein Plausibilititscheck der
Messwerte durchgefiihrt. Wie viele PV-Anlagen aus dem Portfolio der Referenzanlagen aus die-
sen Griinden herausgefiltert werden und welche Auswirkungen ein Verbleib auf die Ergebnisse
gehabt hitte, bleibt leider unklar. Zudem wird wie in Lorenz et al. (2008), Lorenz et al. (2009),
Lorenz et al. (2012) und Lorenz et al. (2011) vereinfachend davon ausgegangen, dass sich die

PV-Leistung einer Region analog zu der Leistung der eingesetzten Referenzanlagen verhiilt.

28 Siche hierzu auch Abschnitt 4.3.
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2 Energiewirtschaftlicher Kontext von Hochrechnungsverfahren

In Saint-Drenan et al. (2011) wird ein Simulationsmodell vorgestellt, welches satellitenbasier-
te Strahlungsdaten verwendet, die mittels leistungsgemessener PV-Referenzanlagen lokal korri-
giert werden. Mit diesen Strahlungsdaten wird die PV-Leistung aller im EEG-Register verzeich-
neten PV-Anlagen individuell simuliert und mit der Jahresenergiemenge der Vorjahre korrigiert.
Anlageneigenschaften wie die Modulausrichtung oder der Modul- und Wechselrichtertyp lie-
gen hierbei nicht spezifisch vor. Diese werden aber aus umfangreichen statistischen Erhebungen
zahlreicher Datenbanken parametriert und in Leistungsklassen sortiert im Hochrechnungsverfah-
ren eingesetzt. Damit soll die Vielfalt unterschiedlicher Anlageneigenschaften in der regionalen
PV-Leistung beriicksichtigt werden. Diese kann aber im Einzelfall sehr groe Abweichungen
zur Realitidt aufweisen. Saint-Drenan et al. (2017) nutzt ebendiese statistischen Erhebungen, um
basierend auf einem numerischen Wettermodell die regionale PV-Leistung in einem probabilis-
tischen Modellansatz zu simulieren. Evaluationen in Saint-Drenan (2015) zeigen, dass aufgrund
dieser statistischen Erhebungen und flichig verfiigbaren Wettermodelldaten das probabilistische
Modell eine hohere Genauigkeit als ein einfaches Hochrechnungsverfahren erzielen kann, falls
fiir dieses nur wenige Referenzanlagen vorliegen. Insbesondere die Beriicksichtigung verschie-
dener (statistischer) Informationsquellen bleibt jedoch nicht dem skizzierten probabilistischen
Ansatz vorbehalten, sondern wird im Rahmen der vorliegenden Arbeit auch in Hochrechnungs-

verfahren integriert werden.

Eine Kreuzvalidierung der PV-Leistung in Saint-Drenan (2015) sowie Saint-Drenan et al.
(2016) vergleicht zudem verschiedene Kombinationen von Referenz- und Zielanlagen mitein-
ander und bewertet diese hinsichtlich des RMSE. Von den PV-Anlagen sind dabei lediglich der
Standort, die installierte Leistung und der gemessene, 15-miniitige Leistungswert bekannt. Die
normierten Leistungswerte werden mit dem Inverse-Distance-Weighting-Verfahren (IDW-Ver-
fahren, deutsch: Inverse Distanzwichtung) von Shepard (1968) rdumlich interpoliert. Verschiede-
ne Szenarien zeigen, welchen Einfluss die Anzahl oder Auswahl von Referenz- und Zielanlagen
auf den RMSE hat und wie stark dieser von der raumlichen Verteilung des Anlagenportfolios, der
Entfernung zwischen den Anlagen und der Représentativitdt von Referenzanlagen abhéngt. Die
Systemeigenschaften von Referenz- und Zielanlagen sollten daher gut iibereinstimmen und die
Entfernung zwischen ihnen moglichst klein gehalten werden. Insgesamt kann ein exponentiell
abnehmender Fehler mit der Distanz ermittelt werden, der vornehmlich durch Unterschiede in

den meteorologischen Einstrahlungsbedingungen verursacht wird.?’

29 Auf diesen und weitere Zusammenhinge wird in Abschnitt 4.3 noch niher eingegangen. Aufgrund der grofen in-
haltlichen Nihe wurde zudem gemeinsam an einem Ansatz zur Verbesserung von Hochrechnungsverfahren gearbeitet
(Killinger et al., 2016e).
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2.3 Stand der Forschung bei Hochrechnungsverfahren

In Drews et al. (2007) wird ein Verfahren vorgestellt, mit dem kontinuierliche Messungen
der PV-Leistung iiberpriift werden konnen und welches daher in Kapitel 5 erneut aufgegriffen
wird. Zentrale Grundlage dafiir ist eine pridzise Simulation der PV-Leistung auf Basis lokaler
Strahlungsmessungen und satellitenbasierten Strahlungsdaten. Die Differenz der Strahlung aus
beiden Quellen wird dazu rdumlich interpoliert und damit die flichig verfiigbaren Satellitendaten
korrigiert. Unter Beriicksichtigung anlagenspezifischer Informationen wie dem geographischen
Standort, der Modulausrichtung, der Aufstinderung und der Konfiguration wird dann die PV-
Leistung simuliert. Dieser Ansatz ist zwar im vorgestellten Anwendungsfall auf ausgewihlte
Anlagen beschrinkt, eignet sich aber prinzipiell auch als Hochrechnungsverfahren fiir gro3ere
Gebiete. Hierfiir wiére allerdings die Kenntnis der genannten anlagenspezifischen Informationen
notig. Diese ist aktuell fiir die Mehrzahl der PV-Anlagen in Deutschland unbekannt und miisste

abgeschitzt werden.

Der technische Bericht von Ruelle et al. (2016) beschreibt in Kiirze verschiedene Module von
Hochrechnungsverfahren. Durch einen Vergleich der PV-Leistung mit lokalen Wetterdaten wird
in einem Optimierer zunichst die Modulorientierung bestimmt. Aus beiden Groflen wird zudem
die Verschattung detektiert und in Abhéngigkeit der Sonnenposition beschrieben. Ein Verlust-
faktor wird aus der installierten Leistung abgeleitet und dient zur Kalibrierung von PV-Anlagen
in Simulationen. Dariiber hinaus wird ein Verfahren vorgestellt, mit dem die simulierte Leistung
mit 3-stiindiger Taktung auf ein 30-miniitiges Intervall interpoliert werden kann. In der Arbeit
wird aullerdem diskutiert, wie die Anzahl an Referenzanlagen die Qualitidt der Hochrechnung
bestimmt und welchen Einfluss die Bewolkungssituation hat, wenn satellitenbasierte Strahlungs-
daten oder Wettermodelle verwendet werden. Insgesamt werden in dem technischen Bericht je-
doch keine methodischen Details genannt und es findet keine kritische Auseinandersetzung mit

Ergebnissen statt. Dadurch ist ein Vergleich mit anderen Ansitzen leider nicht méglich.

In Lonij et al. (2012a) werden PV-Anlagen verschiedener Hersteller verglichen. Um einen
transparenten Uberblick zu haben, werden leistungsmindernde Einfliisse wie Systemausfille,
partielle Modulverschattung durch Hindernisse, Verschattung durch Wolken und eine subopti-
male Modulausrichtung korrigiert. Die damit aufbereiteten Leistungszeitreihen werden dann in
Lonij et al. (2012b) und Lonij et al. (2013) eingesetzt, um die PV-Leistung in Tuscon (USA)
in Echtzeit und bis zu 90 min in die Zukunft beschreiben zu konnen. Die Messungen der PV-
Leistung an unterschiedlichen Standorten werden dabei als Netzwerk betrachtet und mithilfe ei-
ner zeitlichen Analyse ermittelt, wie sich der in einer Leistungsminderung sichtbare Wolkenzug
auf den Anlagenpark auswirkt. Damit und unter Einbezug numerischer Wettermodelle kann die
Prognosequalitiit gegeniiber einem Persistenzansatz signifikant verbessert werden. Der beschrie-

bene Ansatz wird in der Anwendung auf PV-Anlagen beschrinkt, welche eine sehr dhnliche
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2 Energiewirtschaftlicher Kontext von Hochrechnungsverfahren

Modulausrichtung aufweisen. Es werden keine Angaben dariiber gemacht, wie Anlagen mit ei-

ner anderen Ausrichtung und ohne eine Leistungsmessung modelliert werden sollen.

In Schierenbeck et al. (2010) wird der Entwurf eines Hochrechnungsverfahren des Ubertra-
gungsnetzbetreibers TransnetBW vorgestellt, mit dem auf Basis einiger Referenzanlagen die PV-
Leistung in einem Netzgebiet abgeschitzt werden kann. Riumliche Analysen in Baden-Wiirt-
temberg offenbaren grole meteorologisch bedingte Unterschiede in den jdhrlichen Volllaststun-
den von PV-Anlagen. Aus diesem Grund wird das IDW-Verfahren angewendet und eine opti-
male Parametrierung abgeleitet. Anlagenspezifische Details wie die Modulausrichtung werden
im vorgestellten Ansatz nicht beriicksichtigt und auch keine Kalibrierung oder Qualitdtskontrol-
le vorgenommen. Stattdessen wird vereinfachend davon ausgegangen, dass sich Referenz- und

Zielanlagen ganz dhnlich verhalten werden.

In Kracker und Pienitz (2017) wird das Hochrechnungsverfahren der Allgidunetze beschrieben,
welches die normierte Leistung von Referenzanlagen mit der gesamten Anlagenleistung aller im
Netz befindlichen Anlagen skaliert. Ein wichtiger Fokus des Verfahrens liegt auf der Auswahl
der Referenzanlagen. Hierbei wird auf Kriterien wie die topografische Lage, die installierte An-
lagenleistung und die Einbindbarkeit der Referenzanlagen in die Zidhlerfernauslesung besonders
geachtet. Zudem wird zwischen reinen Erzeugungs-, Selbstnutzungs- und Uberschusseinspei-
sungsanlagen differenziert sowie der Verbrauch bei der Bilanzierung beriicksichtigt. Eine Vali-
dierung ist anhand abgelesener Energiemengen, an Globalstrahlungskurven oder fiir ausgewihlte

Tage auch an der Gesamtlast moglich.

Grossi et al. (2014) stellen ein Verfahren vor, bei dem auf Basis lokaler Strahlungsmessun-
gen bzw. satellitenbasierter Strahlungsdaten die PV-Leistung in einem 11 km x 15 km groBen
Netzgebiet mit einer installierten Leistung von 36 MW simuliert wird. Da an verschiedenen
Standorten die Residuallast im Netz gemessen wird, kann eine typische Lastkurve fiir einen
Clear Sky Tag abgeleitet werden. Damit ist es moglich, die PV-Leistung und damit verbundene
Residuallast auch fiir andere Tage zu simulieren und mit Messwerten zu vergleichen. Anhand
von 20 Beispieltagen werden die Simulationsergebnisse auf Basis der Wetterstationen und sa-
tellitenbasierten Strahlungsdaten verglichen. Dabei zeigt sich, dass die Fehlermalle fiir wenige
Wetterstationen etwas schlechter abschneiden, aber ab einer Anzahl von 6 Stationen zu besseren
Ergebnissen fiihren. Details zum Ablauf der Simulation werden nicht genannt, sodass die Anga-
ben in Tab. 7.2 unter Vorbehalt gesehen werden miissen und ein Vergleich mit anderen Ansétzen

erschwert ist.

In Fonseca et al. (2015) werden vier Ansdtze zur Simulation der regionalen PV-Leistung fiir

den néchsten Tag présentiert, die alle auf einem selbstlernenden Ansatz (Support Vector Machi-
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ne) beruhen und sich in den Inputdaten unterscheiden. In Methode 1 wird davon ausgegangen,
dass PV-Leistungsmessungen innerhalb einer Region von allen PV-Anlagen vorliegen. In Me-
thode 2 hingegen wird versucht mit einer Teilmenge der Anlagen aus Methode 1 die regionale
PV-Leistung zu simulieren. Methode 3 geht davon aus, dass lediglich der Summenwert der PV-
Leistung in einer Region bekannt ist. In Methode 4 liegen gar keine PV-Messungen vor. Ledig-
lich die installierte Leistung und statistische Erhebungen zur Modulausrichtung sind bekannt.
In den Methoden 1 und 2 wird der Zusammenhang zwischen der PV-Leistung und Wettermo-
delldaten gelernt. Methode 3 hingegen wendet eine Hauptkomponentenanalyse an, mit der nur
die Wetterdaten im selbstlernenden Ansatz verwendet werden, welche zur Erkldarung der regio-
nalen PV-Leistung besonders gut geeignet sind. Die Methoden 1 bis 3 kommen génzlich ohne
Informationen zur Modulausrichtung der Anlagen und ohne PV-Modell aus. Der selbstlernende
Ansatz in Methode 4 besteht darin, dass Zusammenhinge zwischen Wetterstationsdaten und dem
numerischen Wettermodell gebildet und damit die Prognosen verbessert werden. Methode 1 und
3 basieren auf Vorentwicklungen, die in Fonseca et al. (2014) und Fonseca et al. (2013) néher
beschrieben sind. Alle Methoden werden jeweils anhand von Daten der zuriickliegenden 60 Tage
trainiert und dann auf Wettermodellprognosen angewendet. Die Ergebnisse werden anhand von
273 PV-Anlagen in Japan evaluiert. Uberaus iiberraschend ist, dass die groBen Unterschiede im
Umfang der Inputdaten nur einen schwachen Einfluss auf die Ergebnisse zeigen. Insgesamt zei-
gen sich jedoch leichte Vorteile bei Methode 1 und 2. Hervorgehoben wird zudem, wie wichtig
die Kenntnis der Modulausrichtung in Methode 4 ist. Eine Ubertragbarkeit der Methoden 1 und
3 auf groBere Netzgebiete erscheint schwierig, da die hierfiir erforderlichen Messdaten kaum
vorliegen diirften. Bei den Methoden 2 und 4 hingegen bleibt unklar, wie der hohen Unsicherheit

bei der Modellierung der vielfach unbekannten Anlagen begegnet werden kann.

Die verbreitete Installation von Smart-Metern kann Hochrechnungsverfahren zukiinftig grund-
satzlich veridndern. Hierbei ergeben sich neue Herausforderungen, etwa an die strukturelle IT-
Einbindung und Verfiigbarkeit von Messdaten. Bessa (2014) stellt einen Ansatz vor, mit dem auf
Basis von Smart-Meter Daten die PV-Leistung in einem Netzgebiet abgeschitzt wird. Von vie-
len Anlagen werden diese Daten nur alle 24 h abgerufen, einige tibermitteln sie in Echtzeit. Aus
diesem Grund wird zunéchst anhand historischer Daten der Zusammenhang zwischen beiden
Teilmengen in einem selbstlernenden Ansatz analysiert und damit die PV-Leistung aller Anla-
gen in Echtzeit abgeschitzt. Dariiber hinaus eignen sich die gesammelten Smart-Meter Daten
aber auch zur Verbesserung von (probabilistischen) Leistungsprognosen im Zeitraum bis zu 6 h
(Bessa et al., 2014, 2015).

Beck et al. (2014) trainieren zwar dhnlich wie Bessa (2014) anhand historischer Daten, be-

schreiben die Abhingigkeiten zwischen der Leistung (benachbarter) PV-Anlagen jedoch durch
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Tab. 2.1: Ausgewihlte Literatur, die sich mit der Modellierung der PV-Leistung beschiftigt. Aus Griinden
der Darstellung ist stets das Hauptwerk angegeben, sollte es mehrere Publikationen von einem
Autor geben. Der in dieser wissenschaftlichen Arbeit entwickelte Ansatz ist fett hervorgehoben.

Modellierung Input Raum Zeit

é" o 5

: 22 b5 |2

S 82 EZ E|l5 2 E 7258 =15 %

= 9 & =2 E |5 = & 8 ¥ =S LB g

255 523|583 3 =< %¥35¢

S 2N OR Nl B B Bl AL
Beck et al. (2014) - - - - - VIV - - V|V VvV V|V -
Bessa (2014) - - - - - VIV - - VIV vV V|V V
Drews et al. (2007) v - - v VvV -|- Vv - V|V - -V -
Engerer (2015a) v - v - -V - - VIV vV V|V
Fonseca et al. (2015) - - - - - -\ Vv - ViV v V|-
Golnas et al. (2011) v - - - - VIV - - V|V Vv V|V -
Grossi et al. (2014) - - - - - |- Vv - V|- Vv -\ Vv -
Killinger v - v Vv vV VIV - - VIV vV V|V -
Kracker und Pienitz (2017) | - - vV - - - |V - - —| - V V|V -
Kiihnert (2016) v - - Vv - ViV VvV VvV —-|- Vv VIV V
Lorenz et al. (2011) v - v Vv - ViV - v V|- Vv V|V V
Lonij et al. (2013) - v - Vv vV VIV VvV VvV -|- Vv VIV V
Ruelle et al. (2016) v vV VvV - - VIV vV vV VIV Vv VIV Y
Ruf et al. (2016) v - - - - —-|=- Vv - VIV v -V -
Saint-Drenanetal. 2011) | v - vV - Vv - |V V - V|V V V|V -
Schierenbeck et al. (2010) | - - - - V — |V - - — |V V V|V -

eine polynominale Funktion. Golnas et al. (2011) hingegen verwenden Korrelationen, riumliche
Informationen und die Modulausrichtung. Letztere wird bei Bessa (2014) und Beck et al. (2014)
nicht benotigt. Kritisch an den Ansédtzen aus Bessa (2014), Beck et al. (2014), Golnas et al. (2011)
sowie den Methoden 1 und 3 aus Fonseca et al. (2015) ist, dass alle Zusammenhinge zunichst
analysiert werden miissen, wofiir Messdaten aller Anlagen vorzuliegen haben. Dariiber hinaus
sind solche Verfahren nur fiir benachbarte Anlagen sinnvoll, wo meteorologische Gegebenhei-
ten nicht stark voneinander abweichen. Folglich nehmen die Fehlerwerte insbesondere bei einer

hohen zeitlichen Auflosung und wechselhaften Wetterlagen zu (Golnas et al., 2011).

Die aufgezeigten Publikationen sind sehr vielfiltig und weisen grofle Unterschiede bei den
verwendeten bzw. zur Verfiigung stehenden Inputdaten auf. Die Unterscheidung findet dabei

nicht nur zwischen den in Tab. 2.1 aufgefiihrten Kategorien statt, sondern auch innerhalb dersel-
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ben. Bessa (2014), Beck et al. (2014) und Golnas et al. (2011) beispielsweise gehen von einer
groBen Anzahl leistungsgemessener Anlagen aus, welche momentan in Deutschland nicht zur
Verfiigung steht (siehe Abschnitt 1.1). Eng verkniipft mit den Inputdaten ist die Auswahl von

Modellen, sowie deren raumliche und zeitliche Dimensionierung.

GroB3e Unterschiede zeigen sich daher auch in der riumlichen Auflosung. Wihrend in einigen
Ansitzen jede Einzelanlage in einem Netzgebiet simuliert wird, konzentrieren sich Lorenz et al.
(2011) und Kiihnert (2016) lediglich auf ausgewéhlte Anlagen. Andere Ansitze hingegen wihlen
eine grobere Aggregationsebene und versuchen lediglich die lokale oder regionale PV-Leistung

zu bestimmen.

Hinsichtlich der zeitlichen Dimension kann zwar relativ strikt zwischen Echtzeit und Progno-
se unterschieden werden, oft aber mit kleinen methodischen Anpassungen und der Verwendung
anderer Inputdaten auch eine Eignung fiir den jeweils anderen Zeithorizont erreicht werden. Wer-
den beispielsweise bei Referenzanlagen anstelle von Messdaten Leistungsprognosen aus Wetter-

modellen verwendet, kann damit auch die zukiinftige PV-Leistung abgeschitzt werden.>°

Die grofiten Unterschiede verschiedener Publikationen zeigen sich in der methodischen Um-
setzung und dem Detaillierungsgrad der Modellierung. Engerer (2015a) etwa verwendet die Mo-
dulausrichtung aus einer Datenbank, Saint-Drenan et al. (2011) hat je nach Anlagengrof3e ver-
schiedene statistische Verteilungen als Grundlage und Ruf et al. (2016) leitet mit einem in Ruf
et al. (2015) beschriebenen Verfahren die Ausrichtung aus LiDAR-Daten ab. Eine dhnliche Viel-
falt offenbart sich bei einer Beriicksichtigung der Verschattung, der Kalibrierung, der Qualitits-
kontrolle und der zeitlichen Interpolation. Bei der raumlichen Interpolation wird mit Ausnahme
von Lonij et al. (2013) auf etablierte Verfahren zuriickgegriffen. In Drews et al. (2007) wird dazu
eine Sonderform des in Krige (1951) beschriebenen Ansatzes und in den iibrigen Publikationen
das IDW-Verfahren eingesetzt.!

Zusammenfassend zeigt sich mit Blick auf Tab. 2.1 ein groBBer Unterschied zwischen den vor-
gestellten Publikationen, welcher sich auch innerhalb der genannten Kategorien fortsetzt. Die
Ubertragbarkeit der Ansitze aber auch die Vergleichbarkeit der Ergebnisse ist oft erschwert, et-
wa weil zeitliche und rdumliche Auflésungen unterschiedlich sind, der gewéhlte Zeitraum ein
anderer ist oder von einer unterschiedlichen Informationslage ausgegangen werden muss (Anto-
nanzas et al., 2016). Besonders wichtige Kritikpunkte, welche die Anwendung limitieren oder in
ithrer Qualitidt beschrianken, wurden im Einzelfall bereits erortert. Die Schwierigkeit diese grofe

Vielfalt zu kategorisieren, offenbart gleichzeitig viele Abgrenzungsmoglichkeiten.

30 Siehe hierzu auch Abschnitt 2.1.3.
31 Die rdumlichen Interpolationsverfahren werden noch detailliert in Abschnitt 6.3 vorgestellt und evaluiert.
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Auf einer Makroebene unterscheidet sich der in dieser wissenschaftlichen Arbeit vorgestell-
te Ansatz in Tab. 2.1 bereits von anderen Werken, indem eine groB3e Anzahl unterschiedlicher
Modellierungsansitze einbezogen wird. Zudem werden ausschlieBlich die Leistung von Refe-
renzanlagen und die Umgebungstemperatur? benétigt, sodass das Hochrechnungsverfahren mit
deutlich weniger Informationen als vergleichbare Ansidtze auskommt. Aus der Tabelle nicht di-
rekt ersichtlich aber besonders erwdhnenswert ist zudem, dass bei der Konzeption auf eine hohe
Ubertragbarkeit auf andere Regionen geachtet wurde, was eine universelle Anwendung erleich-
tert und ein groBer Kritikpunkt bei alternativen Hochrechnungsverfahren ist. Insbesondere mit
Hinblick auf die Modellierung ergeben sich auf einer Mikroebene weitere vielfiltige Gestal-
tungsspielrdume. Ein groBer Forschungsbedarf besteht bei der Invertierung, Kalibrierung und
Qualitéitskontrolle der PV-Leistung sowie der Parametrierung der anlagenspezifischen Modul-
ausrichtung. Die dabei auftretenden wissenschaftlichen Liicken werden in Kapitel 4, Kapitel 5

sowie Kapitel 6 herausgearbeitet und durch eigene Entwicklungen bedient.

2.4 Fehlerkennzahlen zur statistischen Bewertung

Zur Bewertung der in dieser Arbeit entwickelten Methode werden nachfolgend zentrale Fehler-
kennzahlen definiert. Der Root Mean Square Error (RMSE; deutsch: Wurzel der mittleren Feh-
lerquadratsumme) gibt an wie nahe simulierte und gemessene Werte beieinander liegen, indem
Abweichungen quadratisch bestraft werden. Fiir einen besseren Vergleich in unterschiedlichen
Anwendungen wird der RMSE mit dem Mittelwert normiert und nachfolgend als RMSE,,; be-
zeichnet (Engerer, 2015b).

| T

T ,;(Si —m;)?

RMSE,y; = S , (2.4)
m

wo s und m fiir die simulierten und gemessenen Werte stehen und 7 das arithmetische Mittel
aus allen gemessenen Werten reprisentiert. Dariiber hinaus ist der Korrelationskoeffizient T nach
Pearson wie folgt definiert und driickt den linearen Zusammenhang zwischen zwei Zeitreihen
aus (GroB, 2010).

32 Die Umgebungstemperatur wird innerhalb der vorliegenden Arbeit an einer in Abschnitt 3.1.2 beschriebenen Wetter-
station gemessen. Alternativ hierzu kann jedoch auch auf andere Quellen zuriickgegriffen werden.
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o . (2.5)

Systematische Abweichungen zwischen zwei Zeitreihen werden durch den Mean Bias Error
(MBE, deutsch: Mittlere Abweichung) ausgedriickt. Eine Normierung mit dem Mittelwert wie
bereits in (2.4) erleichtert einen spiteren Vergleich, sodass der MBE,,; in Ubereinstimmung mit
Gueymard (2014) und Engerer (2015b) wie folgt definiert ist:

T
MBE,, = Z —m;). (2.6)

EI‘H

Wird in (2.6) der Absolutwert aus der Differenz zwischen gemessenen und simulierten Wer-
ten ermittelt, ergibt sich daraus der MAE,,; (relative Mean Absolute Error, deutsch: Relativwert
des mittleren absoluten Fehlers). Wie beim RMSE,,; werden damit alle Abweichungen erfasst,

allerdings nicht quadratisch bestraft.

2.5 Zusammenfassung der energiewirtschaftlichen Einordnung

In diesem Kapitel werden wichtige Grundlagen fiir die vorliegende wissenschaftliche Arbeit vor-
gestellt. Zunichst findet in Abschnitt 2.1 eine Einordnung in den energiewirtschaftlichen Kon-
text statt. Dieser zeichnet sich durch das komplexe Zusammenspiel verschiedener Akteure aus,
welches in zahlreichen Gesetzten und Verordnungen (u. a. EnWG, EEG, EEV, EEAV, MessZV,
StromNZV, etc.) sowie diverser Beschliisse der BNetzA geregelt ist. AuBerdem werden die Wir-
kungsweise von PV-Anlagen, saisonale und tageszeitliche Fluktuation sowie ihre Stromgeste-
hungskosten thematisiert. Bei 79.7 % der installierten PV-Leistung sind die UNB und bei allen
anderen Anlagen Direktervermarktungsunternehmen fiir die Vermarktung zustdndig. Fehlerhafte
Prognosen konnen dabei prinzipiell auf dem Intradaymarkt oder durch Ausgleichsenergie kom-
pensiert werden, fiihren aber in den meisten Fillen zu Mehrkosten. Verbesserungen in Hoch-
rechnungsverfahren zielen darauf ab solche Mehrkosten zu vermindern, weshalb sie fiir UNB
und Direktvermarkter von groBem Interesse sind. Dariiber hinaus werden Differenzmengen in
der Bilanzkreisbewirtschaftung der VNB verringert und damit verbundene Kosten gesenkt, wenn

verbesserte Hochrechnungsverfahren eingesetzt werden.

Auf Basis zahlreicher wissenschaftlicher Publikationen werden in Abschnitt 2.2 die Kosten

solcher Prognosefehler quantifiziert und dafiir argumentiert, dass dhnliche Bewertungsansitze
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und Rahmenbedingungen auch fiir die vorliegende Arbeit angesetzt werden konnen. Insgesamt
kann nidherungsweise von einem quadratischen Zusammenhang zwischen dem Simulationsfehler
und den Kosten ausgegangen werden. Daraus resultiert ein gro3es Einsparungspotential, wenn
durch Verbesserungen in Hochrechnungsverfahren insbesondere grof3e Prognosefehler zukiinftig

verhindert werden konnen.

Der aktuelle Stand der Forschung bei Hochrechnungsverfahren wird in Abschnitt 2.3 vor-
gestellt. Hochrechnungsverfahren als methodisches Werkzeug zur Simulation der PV-Leistung
konnen sowohl zur Bestimmung derselben in Echtzeit aber auch zu ihrer Prognose eingesetzt
werden. GroB3e Unterschiede zwischen den vorgestellten Publikationen zeigen sich in der rdum-
lichen Auflésung, in den verwendeten Inputdaten und insbesondere in der gewihlten Model-
lierung. Dadurch offenbaren sich vielfiltige Abgrenzungsmoglichkeiten auf einer methodischen
Makro- und Mikroebene. Die methodischen Liicken auf Mikroebene werden in den nachfol-
genden Kapiteln herausgearbeitet und durch eigene Modellentwicklungen bedient. Schlielich
werden in Abschnitt 2.4 alle Fehlerkennzahlen vorgestellt, die in dieser Arbeit eingesetzt wer-

den.
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung’

Dieses Kapitel setzt sich mit der Berechnung der PV-Leistung auf Basis der horizontalen Glo-
balstrahlung G, auseinander. In Abb. 3.1 werden die dafiir nétigen Simulationsschritte skizziert,

die sich in zwei groe Abschnitte unterteilen lassen.

Die Transformation der Globalstrahlung auf die geneigte Modulfliche einer PV-Anlage G,
erfolgt mithilfe von Dekompositions- und Transpositionsmodellen. Alternativ dazu gibt es Mo-
delle in der Literatur, die eine direkte Transformation zwischen G, und G, zulassen (Olmo et al.,
1999). Diese fiihren jedoch zu hohen Fehlermalen (Ruiz et al., 2002; Evseev und Kudish, 2009a)

und werden in der vorliegenden Arbeit nicht betrachtet.

Dekompositionsmodell Temperaturmodell
[ Dy ] [ B ] [Modulorientierung]

!

Transpositionsmodell

PV-Leistungsmodell

F

Abb. 3.1: Struktur der Simulation der PV-Leistung P auf Basis der horizontalen Globalstrahlung Gy,. Zur
Berechnung der Globalstrahlung auf der geneigten Fliche G, werden typischerweise Model-
le zur Dekomposition- und Transposition angewendet. Modellparameter sowie Variablen sind
kursiv und wichtige Simulationsschritte in grauen Boxen dargestellt. Hierbei ist 7,,;, die Um-
gebungstemperatur und 7,,,,; die Modultemperatur. D;, und By, sind die horizontale Diffus- und
Direktstrahlung.

G. wird in einem zweiten Schritt verwendet, um unter Einbezug der lokalen Umgebungs-
temperatur 7;,,, und den Anlagencharakteristika die PV-Leistung P zu bestimmen. Die betei-
ligten Modelle werden in Abschnitt 3.2 und Abschnitt 3.3 beschrieben sowie anhand der in Ab-

I Zentrale Bestandteile dieses Kapitels gehen auf in McKenna et al. (2013) und Killinger et al. (2015b) veroffentlichte
Vorarbeiten zuriick.
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

schnitt 3.1 vorgestellten Daten evaluiert. Das Kapitel schlie3t mit einer kurzen Zusammenfassung

in Abschnitt 3.4.

3.1 Datengrundlage der Modellevaluationen

Eine wichtige Grundlage fiir die Umsetzung und Validierung der in dieser Arbeit entwickelten
Methoden ist eine umfangreiche Datenbasis. Zahlreiche Inputdaten wie ein EEG-Anlagenregister
mit Anschriftsdaten oder ein Dachflachenkataster mit Angabe der Dachorientierung stehen fiir
das Bundesland Baden-Wiirttemberg bzw. das Netzgebiet des Ubertragungsnetzbetreibers Trans-

netBW zur Verfiigung.”? Dariiber hinaus sind leistungsgemessene PV-Anlagen fiir das Hochrech-

nungsverfahren ein integraler Bestandteil.
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Abb. 3.2: Karte der Testregion (blau), der 45 PV-Anlagen mit Angabe ihrer ID (rote Kreise) und der Wet-
terstation (blaues Dreieck) in dem Stadtkreis Freiburg (innere blaue Fliche) und dem Landkreis
Breisgau-Hochschwarzwald (duf3ere blaue Fldche). Die Anlagen mit der ID 2 und 3, 4 und 5, 14
und 15, 17 und 18, 20 und 21 sowie 44 und 45 befinden sich am selben Standort und werden da-
her nur einmal gekennzeichnet (eigene Abbildung mit einer Hintergrundkarte von OpenStreet-

Map contributors (2016)).

2 Das Netzgebiet der TransnetBW ist mit Ausnahme einiger Stadt- und Landkreise deckungsgleich mit dem Bundesland

Baden-Wiirttemberg.
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Abb. 3.3: (a) Hohenprofil der Testregion von West nach Ost entlang 47.9° nordlicher Breite.
(b) Histogramm der maximalen normierten Leistung von 43 PV-Anlagen zwischen 2010 und
2014. Die Auftrittshdufigkeit kann mit einer Normalverteilung approximiert werden, die durch
einen Mittelwert von 0.9217 und eine Standardabweichung von 0.0443 definiert ist.

Verschiedene Institute und Unternehmen erheben diese Messdaten zwar, schlieBen aber eine
Weitergabe auch zu Forschungszwecken aus unterschiedlichen Griinden weitestgehend aus. Das
Fraunhofer-Institut fiir Solar Energiesysteme ISE hat die Installation zahlreicher PV-Anlagen in
den Stadtkreisen Freiburg und dem Landkreis Breisgau-Hochschwarzwald begleitet, von denen
verschiedene Messdaten in 5-miniitiger Auflosung erhoben werden. 45 dieser PV-Anlagen kon-
nen im Rahmen der vorliegenden Arbeit genutzt werden und definieren damit ganz mafigeblich
die in Abb. 3.2 dargestellte Testregion. Diese ist aufgrund des orographischen Wechsels zwischen
Rheingraben und Schwarzwald besonders heterogen und von zahlreichen lokalen meteorologi-

schen Einfliissen geprégt.

Die Komplexitit dieser Region ist aus wissenschaftlicher Sicht herausfordernd. Gute Ergeb-
nisse sind daher ein starker Indikator dafiir, dass sich Verbesserungen auch in homogenen Re-
gionen erzielen lassen. Die maximale Ausdehnung in Ost-West-Richtung betrédgt ca. 80 km, in
Nord-Siid-Richtung fast 50 km. Das in Ost-West-Richtung abgetragene Hohenprofil in Abb. 3.3a
unterstreicht den schnellen Wechsel zwischen Berg- und Tallagen. Die 45 PV-Anlagen in der
Testregion sowie eine Wetterstation am Fraunhofer ISE werden nachfolgend detailliert beschrie-

ben.

3.1.1 PV-Anlagen in der Testregion

Die Einspeiseleistung der 45 PV-Anlagen wird in 5-miniitiger Taktung im Zeitraum von 2010

bis 2014 erhoben und unter Verwendung der installierten Anlagenleistung normiert. Das ent-
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

spricht iiber 500.000 Zeitschritten pro Anlage. Die Standorte und eine Kennung der Anlagen
sind in Abb. 3.2 verzeichnet. Genaue Anschriftsdaten und der Anlagenschliissel zur zweifelsfrei-
en Identifizierung in einem Anlagenregister sind aus Datenschutzgriinden unbekannt. Tab. 3.1
zeigt eine statistische Auswertung der PV-Leistung in Form von Boxplots, sowie Informationen

zur Modulorientierung und Entfernung zur Wetterstation am Fraunhofer ISE.

Die Boxplots sind auf Basis der Tageswerte der Anlagen erstellt. Hierbei zeigen sich grof3e Un-
terschiede zwischen den einzelnen PV-Anlagen. So gibt es zahlreiche PV-Anlagen, die nie einen
Leistung von P = 1 erreichen und teilweise deutlich darunter zuriickbleiben. Aber auch der Me-
dian als Indikator fiir typische Leistungswerte erreicht unterschiedliche Niveaus und schwankt
bei den Anlagen ohne einen klaren Zusammenhang zur Modulorientierung aufzuweisen. An vie-
len Anlagen werden neben der Leistung P auch die Globalstrahlung auf der geneigten Flidche
G, anhand von Siliziumreferenzzellen und die Modultemperatur 7,,,; gemessen, welche eine

stufenweise Validierung einzelner Modelle in dieser Arbeit zulésst.

Abb. 3.3b zeigt ein Histogramm der Maximalwerte aller PV-Anlagen im kompletten Beobach-
tungszeitraum. Die PV-Anlagen mit der ID 10 und 11 wurden aufgrund von einzelnen, unrealis-
tisch hohen Messwerten in dieser Analyse nicht betrachtet. Das Histogramm zeigt eindriicklich
die groBen Unterschiede zwischen den Anlagen. Die hochste erreichte Leistung schwankt laut
Tab. 3.2 zwischen 85 % und 100 % der installierten Leistung mit einem Mittelwert bei 92 %. Die
grollen Unterschiede zwischen den Anlagen zeigen sich auch bei niedrigeren Leistungswerten,
wie die 99.99 %, 99 % und 95 % Quantile belegen. 95 % aller Messwerte konnen zwischen 49.5 %

und 72.3 % der installierten Leistung einer PV-Anlage demnach nicht tibersteigen.

Solche grofBen Unterschiede in den Leistungswerten von PV-Anlagen erschweren eine pri-
zise Simulation und fiithren zu ganz unterschiedlichen Belastungen im Stromnetz. Empirische
Erfahrungswerte in Form einer approximierten Verteilungskurve wie in Abb. 3.3b konnen da-
her bereits bei der Dimensionierung der Netze eingebunden werden und den Ausbau optimieren
(Killinger et al., 2016a). Die maximale normierte Leistung von 100 iiber Deutschland verteilten
PV-Anlagen wird zudem in Wiemken et al. (2001) analysiert und mit 65 % beziffert. Wirth et al.
(2015) hingegen analysieren 137 Anlagen an einem einzelnen Standort, die aufgrund dhnlicher

meteorologischer Bedingungen einen hoheren Wert von 80 % erreichen.
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3.1 Datengrundlage der Modellevaluationen

Tab. 3.1: Uberblick iiber alle 45 PV-Anlagen. Die Boxplots werten die PV-Leistung im Zeitraum zwi-
schen 2010 und 2014 aus. Das Rechteck wird durch das 25 % und 75 % Quantil an der linken
und rechten Begrenzung sowie dem Median als Linie in der Mitte aufgespannt. Die dufleren Be-
grenzungen zeigen den Minimal- und Maximalwert aller beobachteten Werte. Dariiber hinaus
sind die Entfernung zur Wetterstation am Fraunhofer ISE sowie die durch den Neigungs- und
Azimutwinkel definierte Modulausrichtung angegeben. Ein Azimutwinkel von —45° steht fiir
eine Ausrichtung nach Siid-Ost, wihrend 0° Siid und 45° Siid-West entspricht.
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

Tab. 3.2: Ergebnisse der statistischen Untersuchung der Leistungswerte von 43 PV-Anlagen mit Angabe
der normierten Leistung in %.

| Min.  25% Quan. Median Mittelw. 75% Quan. Max.

Maximalwert 84.8 88.0 91.7 92.2 95.8 100.0
99.99 % Quantil | 73.0 85.3 87.3 87.4 90.8 97.0
99 % Quantil 62.2 70.6 73.7 73.3 75.9 83.6
95 % Quantil 49.5 59.4 61.8 61.5 63.9 72.3

3.1.2 Wetterstation am Fraunhofer ISE

Fiir die Validierung verschiedener Modelle in dieser Arbeit werden immer wieder lokale Mess-
werte bendtigt. Auf dem Hauptgebiude des Fraunhofer ISE® und damit relativ zentral in der
Testregion (sieche Abb. 3.2) befindet sich eine Wetterstation, von der Daten fiir den gesamten Un-
tersuchungszeitraum zwischen 2010 und 2014 vorliegen. Die Wetterdaten liegen zwar in miniit-
licher Auflésung vor, wurden jedoch auf 5-miniitige Zeitschritte gemittelt, um mit dem Intervall

der PV-Daten konform zu sein.

An der Wetterstation werden eine ganze Reihe unterschiedlicher meteorologischer Parameter
gemessen, von denen aber nur die in Tab. 3.3 aufgefiihrten Variablen verwendet werden. Die
dort genannte Globalstrahlung auf der horizontalen Oberfliche G;, besteht aus einem diffusen
Strahlungsanteil Dy, und der Direktstrahlung Bj,. Da Bj, nicht an der Wetterstation gemessen wird,

wird sie mit (3.1) berechnet.

G, = D, + B, (3.1)

Tab. 3.3: Wetterdaten fiir den Zeitraum 2010 bis 2014. Die horizontale Globalstrahlung Gy, und horizon-
tale Diffusstrahlung D), dienen zur Bestimmung der horizontalen Direkstrahlung B),. Der Sensor
zur Messung der Globalstrahlung auf der geneigten Fliche G, ist nach Siid mit 45° Neigung
ausgerichtet. Die Umgebungstemperatur T,,, wird im Schatten und in °C gemessen. Die Strah-
lungswerte sind in W/ m? und ihre Jahressumme in kWh / m? angegeben.

Parameter | Quelle Minimum Mittel Maximum Jahressumme
Gy, Station 0 133 1438 1155
Dy, Station 0 61 727 530
By, Berechnet 0 72 910 625
G, Station 0 152 1481 1318
Toumb Station -14.5 11.7 40.1 -

3 Fraunhofer-Institut fiir Solare Energiesysteme ISE, HeidenhofstraBe 2, 79110 Freiburg.
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3.2 Aufteilung und Transformation der Strahlung

Die Globalstrahlung auf der geneigten Fliche G, ist fiir einen Sensor mit Ausrichtung Siid
und einer Neigung von 45° gemessen. Diese Ausrichtung resultiert in einer erhohten durch-
schnittlichen Jahresenergiesumme und einem grofleren Maximalwert als bei Gy, (siehe Tab. 3.3).
Ergiinzend zu dieser statistischen Analyse, welche interessante klimatologische Parameter fiir
den Standort Freiburg offenbart, sind in Abb. 3.4 die horizontale Diffusstrahlung D;,, Direkstrah-
lung Bj, und die Globalstrahlung auf der geneigten Fliche G, abgebildet.

Der Verlauf der Wochensumme in Abb. 3.4a weist insbesondere in den Wintermonaten einen
sehr grofen relativen Anteil von Dj, auf. Durch die groflere Neigung kann G, im selben Zeitraum
regelmidBig Gy, tibersteigen. Im Sommer 2012 gibt es einen kurzen Abschnitt ohne Messwerte.
In Abb. 3.4b ist der durchschnittliche Tagesgang dieser Strahlungskomponenten aus allen 5 Jah-
ren abgebildet. Abgesehen von den frithen Morgen- und Abendstunden erzielt G, stets hohere
Leistungswerte als Gj,. Um eine moglichst hohe Jahresenergiesumme zu erreichen, werden PV-

Anlagen daher im Regelfall geneigt installiert.
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Abb. 3.4: a) Wochensumme und b) durchschnittlicher Tagesgang der Strahlung an der Wetterstation des
Fraunhofer ISE im Zeitraum 2010 bis 2014. Dargestellt wird die horizontale Diffusstrahlung Dy,
(gelbe Fliache), Direktstrahlung Bj, (orangefarbene Fldche), Globalstrahlung Gy, (rote Linie) und
die Globalstrahlung auf der geneigten Fliche G, (schwarze Linie).

3.2 Aufteilung und Transformation der Strahlung

3.2.1 Dekompositionsmodelle zur Aufteilung der Strahlung

Wie bereits in Abschnitt 3.1.2 beschrieben wurde, besteht die Globalstrahlung auf der horizon-
talen Oberfliche G, aus einem diffusen Strahlungsanteil Dj und der Direktstrahlung By,. In der
Literatur werden zahlreiche Dekompositionsmodelle vorgestellt und evaluiert, welche entweder
den direkten oder diffusen Strahlungsanteil an der Globalstrahlung abschétzen. Die meisten An-

sitze gehen hierbei auf eine frithe Arbeit von Liu und Jordan (1960) zuriick und nutzen die
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

Korrelation zwischen dem Klarheitsindex k; und diffusen Strahlungsanteil k. k; ist als der Quo-
tient zwischen der horizontalen Globalstrahlung G;, und der extraterrestrischen Strahlung auf der
horizontalen Oberfliche /,, definiert. k; gibt den relativen Anteil der diffusen Strahlung D; an

der horizontalen Globalstrahlung Gy an.

= — 2

ky T (3.2)
Dy,

k) = —. 3.3

175, (3.3)

Auf Basis der Wetterstationsdaten am Fraunhofer ISE in Freiburg ist dieser Zusammenhang
mit 5-miniitlichen Daten fiir die Jahre 2010 bis 2014 in Abb. 3.5 in Form schwarzer Punkte vi-
sualisiert. In den Publikationen von Gueymard und Ruiz-Arias (2016), Dervishi und Mahdavi
(2012) und Jacovides et al. (2006) werden zahlreiche Dekompositionsmodelle miteinander ver-
glichen. Das nachfolgend als DReindl bezeichnete Modell von Reindl et al. (1990a) erzielt in
diesen Publikationen gute Ergebnisse und ist aufgrund der einfachen Implementierung schnell
ausfiihrbar. In zahlreichen Publikationen schneidet das komplexere DPerez-Modell* von Max-
well (1987) und Perez et al. (1992) meist besser als das DReindl ab. Gueymard und Ruiz-Arias
(2016) bestitigen diese Erkenntnis und zeigen in umfangreichen Evaluationen, dass das DPerez-
Modell weltweit zu den besten Dekompositionsmodellen gehort. Beide Modelle unterscheiden
sich damit im Wesentlichen durch ihre Komplexitit sowie der damit verbundenen Rechenzeit
und wurden stellvertretend fiir eine grole Vielzahl weiterer Modellentwicklungen ausgewihlt.
Ob Unterschiede hinsichtlich der Genauigkeit in den nachfolgenden Anwendungsféllen weiter-
hin auftreten, wird in Abschnitt 3.2.3 und Kapitel 4 analysiert. Zundchst werden beide Modelle
jedoch detailliert vorgestellt.>

3.2.1.1 Dekomposition mit DReindlI

Bei den schwarzen Punkten in Abb. 3.5 zeigen sich Verdichtungen sowohl bei einem hohen als
auch einem niedrigen diffusen Strahlungsanteil. Dazwischen gibt es einen Bereich in der Punk-
tewolke, der mit einem breiteren Band approximiert werden konnte. Reindl et al. (1990a) haben
diesen Zusammenhang aufgegriffen und untersucht, mit welcher Kombination an unterschiedli-

chen Variablen der Zusammenhang zwischen k; und k; bestmdglich beschrieben werden kann.

4 Wird in der Literatur auch als DIRINT-Modell bezeichnet.
> Beide Modelle basieren auf MATLAB Implementierungen der Sandia National Laboratories (Sandia National Labora-
tories, 2016) und wurden in die Programmiersprache R iibersetzt.
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Abb. 3.5: Der Klarheitsindex k; und diffuse Strahlungsanteil k,;, deren Zusammenhang die Basis zahlrei-
cher Dekompositionsmodelle darstellt. Gemessene (schwarze) und durch die Dekompositions-
modelle DReindl und DPerez bestimmte (rote) Werte. Anmerkung: Aufgrund der Vielzahl von
Datenpunkten wurden aus Darstellungsgriinden zufillig 1/20 aller Werte ausgewihlt und visua-
lisiert.

In ihrer Publikation stellen die Autoren hierzu verschiedene Funktionen vor, die zwar demsel-
ben Prinzip folgen, aber durch unterschiedlichen Inputvariablen definiert sind. Im Rahmen dieser
Arbeit (siehe Abschnitt 3.1.2) sowie in zahlreichen praxisnahen Anwendungen steht neben der
Einstrahlung nur die Umgebungstemperatur 7,,,;, zur Verfiigung. Dariiber hinaus kann die Son-
nenposition fiir jeden Standort in Abhédngigkeit der Zeit berechnet werden. Durch die genannten
Einschriankungen kann der diffuse Strahlungsanteil k; in den nachfolgenden Gleichungen aus-
schlieBlich durch den Klarheitsindex k; und Zenitwinkel der Sonne 6, angenihert werden und ist
abschnittsweise fiir festgelegte Intervalle definiert. Mit diesen Zusammenhéngen und (3.3) kann

die diffuse Strahlung D), wie folgt berechnet werden:

1.020 — 0.254k; +0.0123cos 67, fallsO0 <k, <03 A k; <1
kg =4 1.400 —1.749, +0.177cos 6, falls0.3 <k, <0.78 A k; <0.97 AN k; > 0.1 (3.4)
0.486k; — 0.182cos O, falls k, > 0.78 A k; > 0.1.

3.2.1.2 Dekomposition mit DPerez

Das DPerez-Modell von Perez et al. (1992) verwendet in seinem Kern das DISC-Modell von
Maxwell (1987). Im Gegensatz zu DReindl wird dabei die direkte Normalstrahlung B,, abge-
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schitzt. B, kann mit nachfolgender Gleichung aus der direkten Strahlung auf der horizontalen

Oberfliche Bj, und dem Zenitwinkel der Sonne 6, berechnet werden:

B
B, = —_ (3.5)
cos 0,

Das DISC-Modell ist fiir unterschiedliche Wertebereiche von &; definiert und bezieht verschie-
dene atmosphérische Zusammenhinge mit ein. In einem ersten Schritt wird hierbei der Clear Sky
Wert des Klarheitsindex k,. berechnet. k,. hingt von der optischen Dichte der Atmosphire ab,

die auch als Luftmasse (Englisch: air mass) AM bezeichnet wird:
kne = 0.866 — 0.122 - AM + 0.0121 - AM?
—0.000653 - AM? + 0.000014 - AM*, (3.6)

Der Transmissionsfaktor der direkten Normalstrahlung k,, wird aus k,. und Ak, berechnet:

ky = ke — Aky. (3.7)

Die Abweichung zu k. wird als Ak, bezeichnet und ist wie folgt definiert:

Ak, = a+b-eM. (3.8)

Hierbei sind a, b und ¢ jeweils Polynome, die von k; abhingen.

Wenn k; < 0.60,

a=0.512—1.56k +2.286k> —2.222k} (3.9)
b = 0.370 4 0.962k, (3.10)
¢ = —0.280 +0.932k, — 2.048k? (3.11)

und fiir k&, > 0.60,
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a=—5.743+21.7Tk, — 27.49k> 4+ 11.56k’ (3.12)
b = 41.40 — 118.5k; + 66.05k* +31.90k; (3.13)
c = —47.01 4+ 1842k, — 222.0k? 4+ 73.81k) (3.14)

Auf Basis dieser Funktionen kann k,, bestimmt und mit der normalen Komponente der extra-
terrestrischen Strahlung 7, multipliziert werden. Hieraus wird die direkte Normalstrahlung B,

ermittelt.

B, = k, - I,. (3.15)

Das DPerez-Modell erweitert das DISC-Modell um atmosphérische und meteorologische In-
putvariablen. Diese werden genutzt, um verschiedene Hilfsvariablen zu berechnen, die letztlich
die Parametrierung des Modells festlegen und den Transmissionsfaktor X bestimmen. Konkret
wird hierbei der Zenitwinkel der Sonne 6z, ein Klarheitsindex &;, ein Stabilititsindex Ak; und ein
MaB fiir den atmosphirischen Wassergehalt W verwendet. X wird mit B, aus dem DISC-Modell

multipliziert und dadurch korrigiert:

By, = Bupisc - X(k;, 07, W, Ak;) (3.16)

Der Klarheitsindex &, hingt vom Klarheitsindex k, und der Luftmasse AM ab und wird wie

folgt berechnet:

k
kKl = d : (3.17)

—1.4

1.031 -e<°-9+3'n‘}) +0.1

Als ein MaB fiir dynamische Verinderungen der Zeitreihe ist Ak wie folgt definiert:

lit1

AK = 0.5 (|k{i—k’ |+|k§i—k{i_l|>. (3.18)

Da die Taupunkttemperatur im in Abschnitt 3.1.2 beschriebenen Datensatz nicht zur Verfii-

gung steht, wird anstelle von W modellintern ein dafiir vorgesehener Standardwert verwendet.
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

3.2.2 Transpositionsmodelle zur Transformation der Strahlung

Die Globalstrahlung auf der Modulfliche G, besteht wie Gy, aus der direkten B, und diffusen D,
Strahlungskomponente. Dariiber hinaus erreicht die geneigte Modulfliche aber auch ein kleiner
Anteil reflektierter Strahlung R, :

G, = B.+R.+D,. (3.19)

Die direkte Strahlung auf der Moduloberfliche B, ldsst sich unmittelbar aus der horizontalen
Komponente B, und unter Beriicksichtigung trigonometrischer Zusammenhinge berechnen. Alle

fiir die Transposition relevanten Winkelbeziehungen sind in Abb. 3.6 dargestellt.

Der Azimutwinkel der Sonne ¢z und der PV-Anlage o werden als Winkeldifferenz zur Siid-
richtung ausgedriickt. Ein negativer Winkel von —90° entspricht somit Osten, wihrend 90° nach
Westen zeigt. 07 definiert den Zenitwinkel der zwischen dem Normalenvektor der Erdoberflache
und der Sonne gemessen wird. 3 ist der Neigungswinkel einer PV-Anlage und wird zwischen
der Modulfliche und der horizontalen Erdoberfliche abgetragen. 0 ist der Einfallswinkel der
Sonnenstrahlen auf die Moduloberfliche und hat einen Wert von 0, wenn die Sonne senkrecht

auf das Modul scheint. 6 kann aus den vorangegangen Winkeln wie folgt berechnet werden:

=
, Nyoa
(04
(XZ S

Abb. 3.6: Definition der Winkelabhingigkeiten zwischen den Normalenvektoren der PV-Anlage (m )
und Sonne (n_z>). Hierbei sind oz und o die Azimutwinkel der Sonne bzw. der PV-Anlage und
werden in Bezug zur Ausrichtung nach Stid abgetragen. f3 ist der Neigungswinkel einer PV-
Anlage. 07 definiert wihrenddessen den Zenitwinkel der Sonne und 6 den Einfallswinkel der
Sonnenstrahlen auf die Moduloberfldche.
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3.2 Aufteilung und Transformation der Strahlung

6 =arccos(cosBz - sinf3 + sinBz-cosf - cos(oz —)). (3.20)

Die direkte Strahlung auf der Moduloberfliche B, ldsst sich schlieBlich aus dem Zenitwinkel

der Sonne 67 und dem Einfallswinkel 6 wie folgt berechnen:

(3.21)

Dabei muss beachtet werden, dass keine direkte Strahlung das Modul erreicht, wenn der Ein-
fallswinkel 6 > 90° betridgt oder die Sonne unterhalb des Horizonts ist (67 > 90°). Letztere
Bedingung gilt ebenfalls fiir By,.

Reflektionen der direkten Strahlung an der Oberfliche von PV-Modulen nehmen mit einem
groBer werdenden Einfallswinkel typischerweise zu und reduzieren damit die am Modul eintref-
fende Strahlung. Um diese Reflektionsverluste zu beriicksichtigen, wird daher der Ansatz von

Yang et al. (2014) optional integriert.

Der Anteil der reflektierten Strahlung ist gering und héngt sehr stark von der unmittelbaren
Umgebung einer PV-Anlage und deren Albedo-Wert p ab. Sofern die Umgebung nicht detailliert
modelliert werden kann, wird in der Literatur ein Wert von p = 0.2 empfohlen (Quaschning,
2013). Mit dieser Annahme und unter Beriicksichtigung der horizontalen Globalstrahlung Gy,

kann R, simuliert werden:

R. = = -Gp(l—cosf). (3.22)

Sl o)

Die Berechnung der diffusen Strahlung auf der Moduloberfldche D, ist im Vergleich zur direk-
ten und reflektierten Komponente deutlich komplexer und es wird grundsétzlich zwischen isotro-
pen und anisotropen Ansitzen unterschieden. Isotrope Ansitze gehen von einer gleichméfBigen
Strahldichte der Sonne bei allen Sonnenpositionen aus und eignen sich daher nur fiir ungefihre
Abschitzungen oder bei bedecktem Himmel (Quaschning, 2013). Liu und Jordan (1962) haben

ein solches isotropes Modell entwickelt.

Anisotrope Modelle werden der Realitit viel besser gerecht, indem die unterschiedliche Strahl-
dichte in Abhéngigkeit der Sonnenposition beriicksichtigt wird. In den Publikationen von Lout-
zenhiser et al. (2007), Noorian et al. (2008), Evseev und Kudish (2009a), Yang et al. (2013)
und Quaschning (2013) werden verschiedene Ansétze vorgestellt und evaluiert. Um dieser Eva-

luierung zu folgen und die Konformitit mit den Dekompositionsmodellen zu wahren, werden
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

in dieser Arbeit die Modelle von Reindl et al. (1990b) und Perez et al. (1990) V01rgestellt.6 Zur
Vereinfachung und sprachlichen Trennung werden diese Transpositionsmodelle als TReindl bzw.

TPerez nachfolgend bezeichnet.

3.2.2.1 Transposition mit TReindl

Das TReindl stellt im Wesentlichen eine Erweiterung des Hay-Modells (Hay, 1979) dar und ver-
fligt zusitzlich tiber einen Term, welcher die Aufhellung in der Nihe des Horizonts beriicksich-
tigt (Evseev und Kudish, 2009b). In weiten Teilen ist die Modellformulierung deckungsgleich
mit Klucher (1979) und beriicksichtigt daher auch die Aufhellung im zirkumsolaren Bereich um
die Sonne herum. Zusitzlich wird aber die extraterrestrische Strahlung /,, und direkte horizon-

tale Strahlung B), einbezogen:

D. = Dy, - Kf—h) -rb+0.5-<1—f—h>-(l+cosﬁ)-(1+FH-sin3§>]. (3.23)

oh oh

Dabei ist Fy ein Faktor, der die Himmelklarheit misst und von Hay definiert wurde. r; kon-
vertiert die horizontale Direktstrahlung wie (3.21) in ihre Komponente auf der Modulfliche und

verhindert dabei negative Werte:

B,
Fg = /= 3.24
H Gh, ( )
Y = max(cos 6,0) (3.25)

max(cos 67,0.01745)

3.2.2.2 Transposition mit TPerez

Perez et al. (1990) hat ein komplexes Modell entwickelt, welches in Abhéngigkeit eines Him-
melsklarheitsindex € eine unterschiedliche Parametrierung wihlt. € wird dabei aus den direkten
(Bp) und diffusen (D) Strahlungskomponenten, dem Zenitwinkel der Sonne 6z und der Kon-
stanten k = 1.041 berechnet.

® Diese basieren auf MATLAB-Implementierungen von Sandia National Laboratories (2016) und wurden in die Pro-
grammiersprache R iibersetzt.
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3.2 Aufteilung und Transformation der Strahlung

Dy, +Bj, cos”! 0, 3
PotbBucos Bz 4 4. g
e = Di — (3.26)

€ bestimmt die Parametrierung von Fi1, Fi2, F13, F>1, 52 und F>3 in Tab. 3.4.

Diese werden benotigt, um den Horizonthelligkeitsindex F; und Sonnenumgebungshellig-

keitsindex F> mit nachfolgenden Formeln berechnen zu kénnen:

Fi = Fi1 + Fi2 - Aper + F13 - 0z, (3.27)
F, = By + Fy - Aper + F23 - 67. (3.28)

Hierfiir muss zudem der Helligkeitsindex Ap,, berechnet werden, der von der Luftmasse AM,
der diffusen Strahlung Dj und der normalen Komponente der extraterrestrischen Strahlung I,

abhéngt:

D
Aper = AM - ]—h (3.29)

n

Unter zusitzlicher Beriicksichtigung der beiden Faktoren
a =max(0;cos 0), (3.30)
b = max(0.087;cos 67) (3.31)

kann letztlich die horizontale Diffusstrahlung Dj, auf die Modulfliche D, transformiert wer-

den:

De=D;-|05-(14cosB)-(1—F)+=-F +F-sinf|. (3.32)

SR

3.2.3 Validierung der Strahlungsmodelle

Fiir die Validierung der Dekompositions- und Transpositionsmodelle werden die bereits in Ab-
schnitt 3.1.2 beschriebenen Wetterstationsdaten der Jahre 2010 bis 2014 verwendet. In der mitt-
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

Tab. 3.4: Koeffizienten die F; und F, in Abhédngigkeit von € parametrieren (Perez et al., 1990).

€ | i Fir Fi3 123 F» F3

[1,1.065] -0.008  0.588 -0.062 -0.060 0.072 -0.022
[1.065,1.23) | 0.130 0.683 -0.151 -0.019 0.066 -0.029
[1.23,1.5) 0.330 0487 -0.221 0.055 -0.064 -0.026
[1.5,1.95) 0.568 0.187 -0.295 0.109 -0.152 -0.014
[
[
[
[

1.95,2.8) 0.873 -0.392 -0.362 0.226 -0.462 0.001

2.8,4.5) 1.132  -1.237 -0412 0.288 -0.823  0.056
4.5,6.2) 1.060 -1.600 -0.359 0.264 -1.127 0.131
6.2, +o) 0.678 -0.327 -0.250 0.156 -1.377 0.251

leren und rechten Grafik in Abb. 3.5 ist nicht nur der Zusammenhang von k; und k; fiir die
gemessene Strahlung dargestellt, sondern zusitzlich sind mit roten Punkten die Werte aus den
beiden Dekompositionsmodellen abgebildet. Hierbei zeigt sich sehr deutlich die abschnittswei-
se Definition in DReindl und es wird ersichtlich, dass DPerez eine deutlich hohere Komplexitit

aufweist und verschiedene Zusammenhénge abbildet.

Die Dekompositionsmodelle werden nachfolgend fiir die direkte und diffuse Strahlungskom-
ponente individuell evaluiert und die Ergebnisse sind in Tab. 3.5 dargestellt. Da das Modell
DReindl die diffuse Strahlung Dj, und DPerez die direkte Strahlung Bj, bestimmt, wird der unbe-

kannte Strahlungsanteil mittels (3.1) berechnet.

Die FehlermaBe liegen grundsitzlich in einem dhnlichen Bereich wie Ergebnisse in Guey-
mard und Ruiz-Arias (2016), Dervishi und Mahdavi (2012) und Jacovides et al. (2006). Die
Ergebnisse sind aber nicht direkt vergleichbar, da die lokalen Klimaverhéltnisse und die zeitliche
Auflosung der Datensitze einen groBen Einfluss auf die Ergebnisse haben (Gueymard und Ruiz-
Arias, 2016) und sich in dieser Arbeit gegeniiber den aufgefiihrten Publikationen unterscheiden.
Beide Modelle schneiden bei der direkten Strahlung etwas besser ab, wobei insbesondere der

Korrelationskoeffizient T groe Unterschiede aufweist. Der Unterschied zwischen den Modellen

Tab. 3.5: Ergebnisse der beiden Dekompositionsmodelle fiir die direkte und diffuse horizontale Strahlung
Bj, und Dj, nach Auswertung der Jahre 2010-2014.

By, Dy,
DReindl DPerez || DReindl DPerez
RMSE,,; 0.3167 0.3056 0.3750 0.3618

T 0.9745 0.9768 0.8832  0.8923
MBE,,, 0.0024 0.0354 || -0.0028 -0.0419
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3.2 Aufteilung und Transformation der Strahlung

1000- 1000-

750- 750-
E £
=3 =

& 500 B 500
=] =)
£ E
(7] [
a )

250 250-

O 250 500 750 1000 % 250 500 750 1000
Dy gemessen [W/m2] B, gemessen [W/mz]
; B i1 | ; L ) 1 |
Dichte ¢%05 2e-05 3e-05 4e-05 5e-05 Dichte 50e-06 1.0e-05 1.5e-05
(a) Horizontale Diffusstrahlung D, (b) Horizontale Direktstrahlung B,

Abb. 3.7: Dichteverteilung von verschiedenen horizontalen Strahlungskomponenten als Gegeniiberstel-
lung von simulierten und gemessenen Werten. Die mit dem Dekompositionsmodell DReindl si-
mulierten Werte umfassen alle Zeitreihen der Wetterstation in der Testregion. Die Auftrittswahr-
scheinlichkeit nimmt im Farbverlauf von weif3 nach rot zu. In der rechten Abbildung wurden aus
Griinden der Darstellung B;, < 50 W /m? nicht betrachtet.

selbst ist gering mit leichten Vorteilen bei DPerez. Auffillig ist ein positiver MBE,,; bei Bj, und
negativer bei Dy,.

In Abb. 3.7 sind beispielhaft fiir DReindl die simulierten den gemessenen Strahlungskompo-
nenten gegeniibergestellt. Der Farbverlauf ist ein Indikator fiir die Auftrittswahrscheinlichkeit.
Hierbei bestitigt sich eine leichte systematische Uberschiitzung bzw. Unterschiitzung von Dy, re-
spektive Bj,. Wihrend Bj, Werte von iiber 750 W / m? erzielt, verbleibt D, im Regelfall bei Werten

< 250 W/m? und erzeugt damit einen deutlich kleineren absoluten Fehler.

In Tab. 3.6 sind die Ergebnisse der Transposition ohne (links) und mit (rechts) vorgeschalteter
Dekomposition zu sehen’. Basis fiir die Transposition ist je nach Modell die horizontale Direkt-
strahlung Bj, oder die horizontale Diffusstrahlung D;,. B, und D;, werden entweder als gemessene
Werte einbezogen oder mithilfe der Dekompositionsmodelle aus der horizontalen Globalstrah-
lung G, bestimmt. Die Globalstrahlung auf der geneigten Ebene G, wird fiir eine Neigung von
45° und eine Ausrichtung nach Siiden simuliert, um mit Messwerten an der Wetterstation vergli-

chen werden zu kénnen. Die Fehlermalle sind gegeniiber den einzelnen Strahlungskomponenten

7 Wiihrend bei der Namensgebung der Transpositions- und Dekompositionsmodelle den Hauptautoren jeweils ein ent-

sprechender Anfangsbuchstabe hinzugefiigt wurde, wird die Modellkombination aus Dekompositions- und Transpositi-
onsmodellen als Reindl et al. oder Perez et al. bezeichnet.

57



3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

Tab. 3.6: Ergebnisse der Transposition mit und ohne Verwendung der Dekompositionsmodelle.

Transposition G, Dekomp. und Transp. G,
TReindl TPerez || Reindl etal. Perez et al.

RMSE,,; | 0.0883 0.0932 0.0984 0.1043
T 0.9959  0.9959 0.9948 0.9954
MBE,,; -0.0155  0.0002 -0.0029 0.0169

in Tab. 3.5 stark verbessert. Die vorgeschaltete Verwendung der Dekompositionsmodelle fiihrt
auBerdem nur zu einem kleinen zusétzlichen Fehler. Offenbar gleichen sich die hoheren Fehler-

male der einzelnen Strahlungskomponenten aus Tab. 3.5 in der kombinierten Betrachtung als G,
weitgehend aus.

In Abb. 3.8 ist die gemessenen G, der mit TReindl oder einer Kombination aus DReindl und
TReindl (Reindl et al.) simulierten G. gegeniibergestellt. Hierbei zeigt sich eine etwas breitere
Streuung in der Punktewolke, wenn zusitzlich das Dekompositionsmodell verwendet wird. Bei

groBen Werten neigen die simulierten Werte tendenziell zu einer leichten Uberschiitzung, liegen
aber insgesamt sehr nahe um die Winkelhalbierende verteilt.

1000- 1000-
€ 750 € 750
= =3
5 5
S 500 S 500
£E £
w wn

250 .

250

0 250 500 750 1000 00 ‘ 250 500 750 1000
G, gemessen [W/m?] G, gemessen [W/m?]

(a) Transposition mit TReindl (b) Dekomposition und Transposition mit Reindl et al.

Abb. 3.8: Vergleich der gemessenen mit der simulierten Globalstrahlung auf der geneigten Ebene G.. Bei-
spielhaft werden nur die Modelle von Reindl et al. angewendet. Anmerkung: Aufgrund der Viel-

zahl von Datenpunkten wurden aus Darstellungsgriinden zufillig 1/20 aller Werte ausgewéhlt
und visualisiert.
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3.3 Simulation der PV-Leistung

3.3 Simulation der PV-Leistung

3.3.1 Modellbeschreibung

Um ausgehend von der Globalstrahlung auf der geneigten Modulfliche G. die PV-Leistung P
einer Anlage zu berechnen, werden das in Abb. 3.1 skizzierte PV-Leistungs- und Temperatur-
modell benotigt. Kernstiick dieser Simulation ist ein PV-Leistungsmodell, welches die Umwand-
lungseffizienz der PV-Module (Huld et al., 2010) und des Wechselrichters (Macédo und Zilles,
2007) einbezieht. Das Modell wird detailliert in Schubert (2012) beschrieben und wurde bereits
in McKenna et al. (2013), Killinger et al. (2015b), Killinger et al. (2016b) und Killinger et al.
(2016e) angewendet. Huld et al. (2010) setzt hierbei auf eine Modifikation des von King et al.
(2004) entwickelten Modells.

Neben der Globalstrahlung beeinflusst die Modultemperatur 7,,,; ganz wesentlich die Modu-
leffizienz: Laut Quaschning (2013) kann von einem durchschnittlichen Riickgang um 10 % bei
einem Anstieg von 25°K ausgegangen werden. 7,,,; kann aus der Umgebungstemperatur 7,
mit einem linearen Verhalten aus der Globalstrahlung auf der Modulfliche G, und einem Koef-

fizienten m ermittelt werden, der das thermische Verhalten des PV-Systems beschreibt:

G,
Tioa = Tamp +m - G <. (3.33)
¢.STC
Hierbei steht STC fiir Standard Test Conditions und ist im Wesentlichen durch die nachfol-

genden meteorologischen Bedingungen definiert:

w
Geste = IOOOﬁ, Thoastc = 25°C. (3.34)

Quaschning (2013) nennt fiir PV-Anlagen auf Hausdichern einen Temperaturkoeffizienten
m = 28 vor, der in dieser Arbeit iibernommen wird. Die Moduleffizienz 1,,,; kann nun unter
Verwendung der Koeffizienten ky, ..., kg aus Tab. 3.7, Modultemperatur 7,,,; und Globalstrah-

lung auf der Modulflache G, bestimmt werden:

Gc 2 GC GC 2 GC
=1+kiln + kp1In + <k3—|—k4ln + ksIn )
Mmod Gestc Gestc Gestc Gestc

(Tnoa — Tmoa,src) + ke (Tnoa — Tmod,STC)z- (3.35)
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Tab. 3.7: Koeffizienten die im PV-Modell nach Huld et al. (2010) die Moduleffizienz fiir verschiedene

Technologien festlegen.

c—Si1 CIS CdTe
ki | -0.017162 -0.005521 -0.103251
ky | -0.040289 -0.038492 -0.040446
kz | -0.004681 -0.003701 -0.001667
ks | 0.000148 -0.000899 -0.002075
ks | 0.000169 -0.001248 -0.001445
ke | 0.000005  0.000001 -0.000023

Ein Wechselrichter wandelt den Gleichstrom von PV-Anlagen in den fiir das Stromnetz bendo-
tigten Wechselstrom um. Seine Umwandlungseffizienz hingt mageblich vom Auslastungsgrad

Ppc ab, der durch die in den PV-Modulen erzeugten Leistung beschrieben werden kann:

G,
Gestc

Ppc = MNmod * (336)

Die Umwandlungseffizienz n;,, eines Wechselrichters kann damit und unter Beriicksichtigung
der Koeffizienten j; =0.0079, j, =0.0411 und jz = 0.0500 als quadratische Gleichung beschrie-
ben werden (Macédo und Zilles, 2007):

_ poc(ji + j2Ppc + j3Phc)
ninv - )
Ppc

(3.37)

Mit dem Wirkungsgrad der Module in (3.35) und des Wechselrichters in (3.37) kann die nor-

mierte PV-Leistung P einer Anlage simuliert werden:

G

_—c 3.38
Gestc (3358)

P = Nmoa - Ninv -

Dariiber hinaus werden sonstige Verlustfaktoren wie Degradation, Verschmutzung, Verschat-
tung, etc. pauschal korrigiert, indem die Leistung P auf Basis von empirischen Erfahrungen mit
dem in Abschnitt 3.1.1 definierten Anlagenpark um 12.5%® vermindert wird. Da kristalline Sili-
ziumzellen ¢—Si in liberwiegender Zahl in realen PV-Anlagen eingesetzt sind (Fraunhofer ISE,
2017b) und die Information iiber den Modultyp selten vorliegt, wird in dieser Arbeit ausschliel3-

lich dieser Modultyp verwendet. Weitere Annahmen aus Abschnitt 2.1 sind zudem, dass keine

8 Schubert (2012) setzt hierfiir einen Korrekturfaktor von 9.7 % an, Lorenz et al. (2011) 9.5 %
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Abregelung und kein die Erzeugungsleistung reduzierender Eigenverbrauch stattfindet. Daher

wird nachfolgend stets die davon unbeeintrichtigte PV-Leistung simuliert und evaluiert.

3.3.2 Validierung des PV-Modells

Grundlage fiir die Validierung des PV-Modells sind die in Abschnitt 3.1.1 skizzierten PV-An-
lagen. Nahezu alle Anlagen verfiigen iiber eine Siliziumreferenzzelle mit Messung der Global-
strahlung auf der geneigten Ebene G,. Diese dient zusammen mit der Umgebungstemperatur
T,m» von der Wetterstation am Fraunhofer ISE zur Simulation der PV-Leistung P. Die Simu-
lation ist aus Griinden der Vergleichbarkeit mit Ergebnissen aus Kapitel 4 auf einen Zeitraum
beschrinkt, bei dem der Einfallswinkel 6 und Zenitwinkel der Sonne 6, beide < 85° sind.

Tab. 3.8: Fehlermalle zwischen den simulierten und gemessenen Werten von P. PV-Anlagen mit einer lee-
ren Reihe haben keine Messvorrichtung fiir G, und kénnen daher nicht beriicksichtigt werden. In
der letzten Zeile sind die Mittelwerte und die Standardabweichung der Fehlermalle angegeben.

ID | RMSE,, T  MBE,, || ID | RMSE,, T  MBE,,
1 0.2932 0.9487 -0.0334 || 24 0.1531 0.9876 -0.0291
2 0.2018 0.9740 -0.0378 || 25 0.2810 0.9566  0.0245
3 0.1979 0.9756  0.0040 || 26 0.1387 0.9882 -0.0274
4 0.3239 0.9361 -0.0166 | 27 0.3272  0.9807  0.2067
5 0.2426  0.9708  0.0534 || 28 0.1529 0.9868 -0.0446
6 0.1789 0.9887 -0.1082 || 29 0.1360 0.9890 -0.0158
7 0.1443 0.9862 -0.0245 || 30 0.3508 0.9233  0.0049
8 - - - || 31 0.2956 0.9697  0.1418
9 - - - || 32 0.2187 0.9801  0.0580
10 0.1335  0.9966  0.0980 || 33 0.3475 0.9603  0.1529
11 - - - || 34 0.1612 09842 0.0163
12 0.1308 0.9933 -0.0644 || 35 0.1855 0.9831 -0.0903
13 - - - || 36 0.1089 0.9928  0.0060
14 0.1397 0.9907  0.0494 || 37 0.1731 0.9854  0.0372
15 - - - || 38 0.2226 0.9710 -0.0557
16 - - - || 39 0.0996 0.9949 -0.0243
17 0.2171 0.9882 -0.1330 || 40 0.1436  0.9898 -0.0744
18 0.2130 0.9784 -0.0690 || 41 0.1862 0.9863 -0.0993
19 0.1569 0.9845 -0.0173 || 42 0.1621 0.9840 -0.0705
20 0.2148 0.9737 -0.0711 || 43 0.1900 0.9788  0.0105
21 0.2328 0.9832 -0.1450 || 44 0.1820 0.9846  0.0486
22 0.1649 0.9866 -0.0521 || 45 0.3324 09776  0.1950
23 - - -l - - - -

Mean | 02035 09787 -0.0052 || SD | 0.0688 0.0154  0.0816
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3 Simulation von Strahlung und PV-Leistung

In Tab. 3.8 sind die Fehlermafle der Simulation fiir den gesamten Zeitraum von 2010 bis 2014
angegeben. Auffillig hierbei sind die groen Unterschiede zwischen den einzelnen PV-Anlagen
mit RMSE,,; Werten zwischen ca. 10% und 35 % sowie Korrelationskoeffizienten T zwischen
ca. 0.92 und 0.99. Die Anlagen sind in Reihenfolge einer ansteigenden Entfernung zur Wetter-
station aufgefiihrt. Hierbei zeigt sich kein entfernungsbasierter Zusammenhang der Ergebnisse.
Eine moglicherweise groBere Unsicherheit in der Umgebungstemperatur 7,,, mit wachsender
Entfernung zur Wetterstation scheint somit keine Auswirkung auf die PV-Simulation zu haben.
Die grofle Variabilitit der Ergebnisse hingt vielmehr vom individuellen Anlagenverhalten ab,
welches sich bereits in den Boxplots in Tab. 3.1 abgezeichnet hat. Auf das individuelle An-
lagenverhalten wird in Abschnitt 4.4.4 noch niher eingegangen. Zudem werden Verfahren zur

Korrektur von anlagenspezifischen Einfliissen in Kapitel 5 und Abschnitt 6.4 entwickelt.

In Abb. 3.9 ist zudem ein Vergleich der simulierten und gemessenen PV-Leistung P aller
Anlagen im gesamten Zeitraum visualisiert. Hierbei zeigt sich erwartungsgeméil} eine Verdich-
tung insbesondere bei kleinen Leistungswerten. Das PV-Modell neigt in diesem Bereich zu einer

leichten Unterschitzung, liegt aber insgesamt stets sehr nahe an der Winkelhalbierenden.

1.00-

0.75

0.50

P simuliert [W/Wp]

0.25

P
0.0 0.25 0.50 0.75 1.00
P gemessen [W/Wp]
; I X |
Dichte 10 20 30 40

Abb. 3.9: Die mit der Globalstrahlung auf der geneigten Oberfliche G, simulierte bzw. die gemessene PV-
Leistung P. Abgebildet sind lediglich die Werte von Anlagen, die eine Siliziumreferenzzelle
zur Messung von G, aufweisen. Aus Griinden der Darstellung sind ausschlieSlich P > 0.025
visualisiert.
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3.4 Zusammenfassung der Strahlungs- und PV-Leistungssimulation

Dieses Kapitel setzt sich insbesondere mit der Simulation der Strahlung und PV-Leistung aus-
einander. Zunéchst wird aber in Abschnitt 3.1 die Testregion vorgestellt, in welcher 45 leistungs-
gemessene PV-Anlagen sowie eine Wetterstation zur Verfiigung stehen. Diese Datengrundlage
ist in 5-miniitiger Auflésung fiir die Jahre 2010 bis 2014 verfiigbar und wird auch in den nach-

folgenden Kapiteln verwendet.

Die in Abschnitt 3.2 beschriebenen Strahlungsmodelle lassen sich in Dekompositions- und
Transpositionsmodelle unterteilen. Dekompositionsmodelle dienen der Aufteilung der Global-
strahlung in ihre direkten und diffusen Komponenten. Mithilfe der Transpositionsmodelle findet
eine trigonometrische Transformation von der horizontalen Ebene auf die geneigte Modulfliche
statt. Fiir beide Modellkategorien werden jeweils zwei reprisentative Vertreter ausgewéihlt und

validiert. Die beobachteten Modellunterschiede sind sehr gering.

SchlieBlich wird in Abschnitt 3.3 ein PV-Leistungsmodell vorgestellt. Auf Grundlage der in
den Strahlungsmodellen berechneten Globalstrahlung auf der Modulflaiche G, und der Umge-
bungstemperatur 7;,,;, kann damit die PV-Leistung individueller Anlagen berechnet werden. Fiir
die von den Strahlungsmodellen unabhingige Evaluation des Leistungsmodells werden Mess-
werte von G, verwendet und damit die PV-Leistung simuliert. Hierbei zeigt sich prinzipiell zwar
eine groBe Ubereinstimmung mit den Messwerten, die Unterschiede zwischen den Anlagen sind
mit rund 10 % und 35 % beim RMSE,,; sowie rund 0.92 und 0.99 beim Korrelationskoeffizienten
T aber sehr hoch. Hierfiir werden individuelle und schwer zu modellierende Anlagenunterschiede

verantwortlich gemacht, auf die in spéteren Kapiteln noch néiher eingegangen wird.
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4 Invertierung und Projektion der PV-Leistung’

Um ausgehend von der gemessenen PV-Leistung einer Referenzanlage die Leistung beliebiger
Zielanlagen unter Beriicksichtigung der Modulausrichtung zu simulieren, werden in der Literatur
aktuell zwei Pfade beschritten. Beide ermitteln hierfiir in einem Zwischenschritt einen Wert, der
selbst zwar unabhingig von der Modulausrichtung ist, aber alle relevanten meteorologischen

Bedingungen abbildet.

Der Ansatz von Engerer und Mills (2014) bestimmt dazu einen Clear Sky PV Index k,, aus der
Division der gemessenen Leistung und einem simulierten Wert, der unter Clear Sky Bedingungen
erreicht werden kann. kj,, kann dann genutzt werden, um die PV-Leistung beliebiger Zielanlagen

abzuschitzen.

Eine andere Variante hingegen greift auf die horizontale Globalstrahlung G, zuriick, welche
die meteorologische Grundlage fiir die Berechnung der Leistung P einer PV-Anlage ist. Um die
Leistung einer Zielanlage zu bestimmen, wird die Simulationskette aus Abb. 3.1 zunichst in-
vertiert. Sequentiell wird hierfiir aus der Leistung P einer Referenzanlage die Globalstrahlung
auf der geneigten Modulfliche G, und daraus die horizontale Globalstrahlung G, ermittelt. Auf
Grundlage von Gj, und dem in Kapitel 3 skizzierten Vorgehen wird dann die Leistung einer Ziel-
anlage simuliert. Diese in der vorliegenden Arbeit verwendete Variante erleichtert die Verkniip-
fung mit weiteren Ansétzen, Inputdaten und bietet zahlreiche transparente Validierungsschritte.

Allerdings ist hierfiir eine Umkehrung etablierter PV- und Strahlungsmodelle notwendig.

Als mit der Entwicklung eines Modells zur Umkehrung von PV-Modellen in dieser Arbeit
begonnen wurde, fanden sich in der Literatur hierzu noch keine geeigneten Ansitze. Zwar lassen
sich lineare Ansitze wie von Mufioz et al. (2016) prinzipiell invertieren, eine direkte mathemati-
sche Umkehr komplexerer Modelle wie aus Abschnitt 3.3 ist jedoch nicht moglich. Daher wurde
in Killinger et al. (2016b) eine quadratische Approximation entwickelt, welche in Abschnitt 4.1
vorgestellt wird. Dieser Idee folgend wird in Marion und Smith (2017) ebenfalls ein PV-Modell
mithilfe einer quadratischen Approximation invertiert und mit dem Ansatz aus Killinger et al.
(2016b) verglichen.

! Zentrale Bestandteile dieses Kapitels sind in Killinger et al. (2016b) veroffentlicht.
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Einige wenige Publikationen beschiftigen sich aulerdem mit der Invertierung etablierter
Transpositions- und Dekompositionsmodelle. Yang et al. (2013) ermitteln G, aus G,
mithilfe der numerischen Suchmethode von Brent (1973). Hierbei werden verschiedene
(modifizierte) Dekompositionsmodelle zusammen mit dem isotropischen und invertierbaren
Tranpositionsmodell von Liu und Jordan (1962) verwendet. Der Fehler durch die Konvertierung
wichst exponentiell mit steigendem Zenitwinkel an. In einer spéteren Publikation invertieren
Yang et al. (2014) das Transpositionsmodell von Perez et al. (1986), Perez et al. (1987), Perez
et al. (1988) und Perez et al. (1990). Hierfiir wird allerdings G, von mehreren Sensoren oder
aber zusitzlich eine horizontale Messung der Diffusstrahlung D, bendtigt. Erneut zeigt sich ein
markanter Fehler bei groen Zenitwinkeln. In Yang et al. (2014) wird zudem der Ansatz von
Faiman et al. (1987) und Faiman et al. (1993) referenziert, mit dem Gy, aus G.-Messungen an

zwel Sensoren ermittelt werden kann.

Marion (2015) stellt einen auch in Marion und Smith (2017) angewendeten iterativen Losungs-
ansatz vor und verwendet hierbei eine von ihm modifizierte Variante des DIRINT Modells von
Perez et al. (1992).

Housmans et al. (2017) bauen auf die Vorarbeiten von Yang et al. (2013) sowie Yang et al.
(2014) auf und skizzieren methodische Ansitze, mit denen Gy, aus dem an einem, zwei oder drei
Sensor(en) gemessenen G, berechnet werden kann. Wird mehr als ein Sensor verwendet, kann
auf das Dekompositionsmodell in der Invertierung verzichtet werden. Insgesamt verbessern sich

die Fehlermale damit deutlich.

In Elsinga et al. (2017) wird die gesamte Simulationskette von der horizontalen Globalstrah-
lung Gy, bis zur Leistung P durch ein Iterationsverfahren invertiert. Fiir eine eindeutige Losbarkeit

wird dafiir das Dekompositionsmodell von Orgill und Hollands (1977) modifiziert.

Alle aufgezeigten Losungsansitze erfordern entweder Modifikationen, bendtigen mehrere
Messwerte oder sind nur fiir festgelegte Modellkombinationen zuléssig. Motiviert durch
den Anspruch an eine universelle Methode zur Umkehrung verschiedener Transpositions-
und Dekompositionsmodelle wurde daher in dieser Arbeit ein iteratives Losungsverfahren
entwickelt. Dieses iterative Verfahren ist in Abschnitt 4.2 detailliert erldutert und in Killinger
et al. (2016b) publiziert. In dieser Publikation wird auch der Begriff Leistungsprojektion
vorgestellt, mit dem die auf einer Referenzanlage basierte Simulation der PV-Leistung einer

Zielanlage unter Beriicksichtigung der Modulausrichtung gemeint ist.

Bevor die Ergebnisse der Invertierung und Leistungsprojektion in Abschnitt 4.4 diskutiert wer-
den, wird in Abschnitt 4.3 zunéchst auf die Variabilitit der PV-Leistung eingegangen. Die ku-

mulierte Variabilitét in einer Region hingt insbesondere von der Anzahl, der rdaumlichen Vertei-
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4.1 Von der PV-Leistung zur Globalstrahlung auf der geneigten Ebene

lung, zeitlichen Auflosung der PV-Anlagen und meteorologischen Umweltbedingungen ab. Die-
ser Zusammenhang ist daher fiir die Interpretation der Ergebnisse aus diesem und den néchsten
Kapiteln iiberaus wichtig. Das Kapitel schliet mit einer kurzen Zusammenfassung der Haupt-

aussagen in Abschnitt 4.5.

4.1 Von der PV-Leistung zur Globalstrahlung auf der geneigten Ebene

Das in Abschnitt 3.3 beschriebene Modell zur Simulation der PV-Leistung besteht aus Polyno-
men zweiten Grades. Da das Modell mathematisch nicht direkt invertiert werden kann, wird es

quadratisch approximiert. Die quadratische Approximation hat die nachfolgende Grundform:

P=lg+l -G+l Typ+1h-GeTypp+1ly-G>+15-T2 (4.1)

amb-

Das Modell ist fiir die Modultypen aus Tab. 3.7 approximiert und die resultierenden Koeffizi-

enten fiir (4.1) sind in Tab. 4.1 zusammengefasst.

(4.1) kann nach G, aufgelost und in Abhéngigkeit von P bestimmt werden:

Ge = {\/(11—1—13 Tamp)> =4 - Ly - (lo+1o - Tamp +1s - T2, — P)

1
(41 Ty | - —— 42
(h+15 b)] T (4.2)

Die quadratische Approximation beschreibt das in Abschnitt 3.3 aufgezeigte Modell von Huld
et al. (2010) und Macédo und Zilles (2007) insgesamt sehr gut, wie in Abb. 4.1 ersichtlich wird.
Da sehr kleine Werte von G. < 50 W/m? im urspriinglichen PV-Modell keine Leistung P erzeu-

Tab. 4.1: Koeffizienten fiir das invertierte PV-Modell, welches auf einer Implementierung des von Huld
et al. (2010) modifizierten Ansatzes beruht.

| c—Si CIS CdTe
lo | -0.023476 -0.022853  -0.020456
I; | 0.001138  0.001123  0.001192
I, | -0.000196 -0.000140  0.001176
I3 | -0.000004 -0.000004 -0.000003
l4 | -0.000000 -0.000000 -0.000000
Is | 0.000004  0.000001 -0.000016
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4 Invertierung und Projektion der PV-Leistung

gen, geht die approximierte Leistungskurve nicht durch den Ursprung. Dadurch ist das quadrati-
sche Modell aber in diesem Strahlungsbereich nicht invertierbar und fiihrt zu einem asymmetri-
schen Modellverhalten bei Anwendung in beide Simulationsrichtungen. Vereinfachend wird fiir
diesen Bereich daher ein lineares Verhalten angenommen und die Leistungskurve somit nachtrig-
lich durch den Ursprung gelegt. Der daraus resultierende Fehler ist d@u3erst gering und optisch in
Abb. 4.1 kaum erkennbar. Die erreichte Modellsymmetrie verhindert allerdings eine systemati-
sche Verzerrung der Ergebnisse, welche sich insbesondere im RMSE,,; und MBE,,; niederschla-

gen wiirde.

Wie bereits in Zusammenhang mit (3.21) erortert, erreicht die Direktstrahlung B, die Mo-
duloberflache nur in einem eingeschrinkten trigonometrischen Bereich. Auflerhalb dieses Be-
reiches kann kein Riickschluss mehr auf den direkten Strahlungsanteil der auf die horizonta-
le Erdoberfliche treffenden Globalstrahlung G;, getroffen werden. Daher wird im vorgestellten
Hochrechnungsverfahren eine PV-Anlage nur dann als Referenzanlage verwendet, wenn der Ein-
fallswinkel 6 und Zenitwinkel der Sonne 6, beide < 85° sind.

Je nach Ausrichtung der in Abschnitt 3.1.1 vorgestellten Anlagen wird das tagsiiber verfiigbare
Zeitfenster durch diese Restriktion eingeschréinkt. Bei der nach Siiden ausgerichteten PV-Anlage
33 mit einem Neigungswinkel von 3° betrdgt die Reduktion 10.62 %, 15.54 % bei Ausrichtung
Siid mit einem Neigungswinkel von 30° und erreicht einen Maximalwert von 24.18 % bei einem

Azimutwinkel von 60° nach Siid-West und einer Neigung von 28° (Anlage 35).
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Abb. 4.1: Vergleich der PV-Leistung P zwischen dem Originalmodell und der quadratischen Approximati-
on fiir unterschiedliche Umgebungstemperaturen 7,,;, und in Abhingigkeit der Globalstrahlung
auf der geneigten Modulflache G..
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4.2 Von der geneigten zur horizontalen Strahlung

Fiir die Berechnung von Gj, aus G, kann der in Abb. 3.1 skizzierte Pfad invertiert werden. Da die
Dekompositions- und (teilweise) auch die Transpositionsmodelle nicht mathematisch invertier-
bar sind, wurde im Rahmen dieser Arbeit ein nachfolgend beschriebenes iteratives Niherungs-

verfahren entwickelt.

Hierbei konnen alle in Kapitel 3 beschriebenen Dekompositions- und Transpositionsmodelle
verwendet werden. Die Iteration konvergiert im Regelfall innerhalb weniger Schritte (ungefiahr
fiinf Schritte). Diskontinuitdten in den Dekompositionsmodellen, die in Abb. 3.5 sehr gut sichtbar
sind, fiihren allerdings immer wieder zu Sprungstellen in der Bestimmung von Gj,. Um auch in

diesen Fillen eine Losung zu finden, erhoht sich die Toleranz des Abbruchkriteriums fiir eine

steigende Anzahl an Iterationen exponentiell mit & ~ ¢'/10.
Initialisierung
G, Input
i=0 Iterator
G2 =1/2-1y Startwert fiir Zielwert
AG? =2 W/m? Startwert fiir Abweichung
€% =1 W/m? Toleranz
while AG:. > ¢’ and i < 40 do
G,'' =Gl +1/4-AG.
GZH = min(max (0, G;:rl), 1.1-1Ly) Einhalten physikalischer Begrenzungen
DZH (G;:rl ) B;Z+1 (GZH) Dekomposition
G’j;llm (D;;Ll , B;;Ll ) Transposition
AGH = G, — G,
i=i+1, el = Ve.¢
end while
if i = 40 and AG'. > €' then
G,=0,D,=0,B,=0 Keine Losung gefunden, Standardwert als Output
else
G,=G,, D, =D, B, =B, Output
end if

Die um 10% erhohte extraterrestrische Strahlung auf der horizontalen Oberfliche dient als

oberer Grenzwert und lisst auch Wolkenverstirkungseffekte der Strahlung® zu. Im Gegensatz

2 Siehe hierzu auch Abschnitt 5.4.2.1.
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4 Invertierung und Projektion der PV-Leistung

zum Sekanten-Verfahren, Newton-Verfahren oder dem Ansatz von Marion (2015), wird im hier
entwickelten Algorithmus ein konstanter Faktor zur Berechnung von Gj, verwendet, wodurch

mogliche numerische Instabilitdten reduziert werden.

4.3 Variabilitat der PV-Leistung

Die als Variabilitit bezeichneten Schwankungen in der PV-Leistung einer Anlage werden mal-
geblich durch den zeitabhdngigen Wechsel des Sonnenstandes und meteorologisch bedingte Ver-
dnderungen wie einen Wolkenzug hervorgerufen. Bei der aggregierten Betrachtung von mehre-
ren Anlagen iiberlagern sich beide Effekte durch rdumliche sowie zeitliche Wechselbeziehun-
gen und konnen fiir den Netzbetreiber zu kritischen Gradienten in der Stromerzeugung fiihren.
Wiihrend eine Unterschitzung dieser Variabilitéit die Versorgungssicherheit geféhrdet, fiihrt eine
Uberschiitzung zu unnétig hohen Investitionen in die Infrastruktur. Beides kann u. a. durch eine

moglichst hohe zeitliche Auflosung der Simulation vermieden werden (Lave et al., 2015).

Die Variabilitit beeinflusst damit die Ergebnisse im Hochrechnungsverfahren und insbeson-
dere der Leistungsprojektion, da hier die an unterschiedlichen Anlagenstandorten gemessene
PV-Leistung kombiniert wird. MaBgeblich hidngt ihr Einfluss von der Anzahl, der rdumlichen
Verteilung, der zeitlichen Auflosung der PV-Anlagen sowie den meteorologischen Umweltbe-
dingungen ab. Besonders wichtig fiir die Diskussion der Ergebnisse in Abschnitt 4.4 ist daher
die Kenntnis verschiedener Zusammenhinge, welche auf Basis der nachfolgenden Publikationen
erarbeitet werden. Ergénzend dazu wird dieses Thema am Beispiel der Windkraft in Giebel et al.
(2011) und Monteiro et al. (2009) analysiert.

Hoff und Perez (2010) zeigen, dass die Variabilitit® funktional in Abhzingigkeit der riumlichen
Anordnung, zeitlichen Auflosung und Geschwindigkeit des Wolkenzuges beschrieben werden
kann. Diese drei GroBlen werden durch einen Dispersionsfaktor zusammengefasst. Fiir kleine
Windgeschwindigkeiten, einer hohen zeitlichen Auflosung oder einem groflen Abstand zwischen
den Anlagen (groBer Dispersionsfaktor) nihert sich die Variabilitit dabei einem Grenzwert von
1/ V/N an, wobei N die Anzahl an Anlagen beschreibt. Diese Groe wird auch in Mills et al.
(2009) und Kleissl et al. (2012) genannt. Vereinfachend wird dabei jedoch angenommen, dass
alle Anlagen identische Module und Wechselrichter haben, iiber dieselbe Ausrichtung verfiigen
und gleichméBig angeordnet sind. Hoff und Perez (2012) bauen auf dieses Modell auf und zeigen,
dass die maximale Variabilitdt von N identischen, unkorrelierten PV-Anlagen durch die gesamte

installierte Leistung, geteilt durch /2N beschrieben werden kann.

3 Definiert als Standardabweichung der Gradienten.
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In Jamaly et al. (2013b) werden die kumulierten Gradienten von 86 PV-Anlagen in San Diego
(USA) analysiert und untersucht, ob diese mithilfe von fiinf Wetterstationen oder alternativ mit
satellitenbasierten Strahlungsdaten beschrieben werden konnen. Aufgrund ihrer geringen An-
zahl sind die Wetterstationen nicht in der Lage, die erreichte Variabilitit zu beschreiben. Die
satellitenbasierten Strahlungsdaten hingegen erreichen eine hohe Ubereinstimmung, die typi-
scherweise weniger als 6% von den gemessenen Werten abweicht. Wihrend bei Einzelanlagen
die Variabilitdt priméar durch den Wolkenzug verursacht wird, gleichen sich solche Ereignisse
in einem groferen Anlagenverbund mit geringer Korrelation zwischen den Anlagen in grolem
Male aus. Bei dem analysierten Anlagenpark treten daher auch die stirksten Gradienten in den
Morgen- und Abendstunden auf, wenn die durch den verinderten Sonnenstand hervorgerufenen
Gradienten noch zusitzlich durch den Auf- oder Abzug einer groflachigen Bewdlkung iiberla-

gert werden.

Lave et al. (2012) verwenden ebenfalls die Wetterstationen in San Diego fiir ihre Analysen.
Lave et al. (2012) und Perez et al. (2012) geben an, dass die Distanz und zeitliche Auflosung
die Korrelation von Messwerten unterschiedlicher Standorte stark beeinflussen. Eine schwache
Korrelation zeigt dabei, dass Standorte unabhédngig voneinander sind, was die gesamte Varia-
bilitit reduziert. Der Einfluss der Kreuzkorrelation von Einzelanlagen auf die Variabilitit eines
Anlagenparks wird zudem in Murata et al. (2009) modellhaft beschrieben. Eine geringe zeitliche
Auflosung erhoht typischerweise die Korrelation von Standorten. Zudem wird das Modell von
Hoff und Perez (2010) anhand der Messwerte evaluiert. Dabei zeigt sich keine Ubereinstimmung
fiir kleine, aber eine hohe Ubereinstimmung bei groBen Dispersionsfaktoren. Lave et al. (2012)
kommen daher zu dem Ergebnis, dass die Variabilitit bei realen Messdaten mit steigendem Di-
spersionsfaktor exponentiell abfillt und sich dann dem Grenzwert von 1/ V/N nihert.

Wiemken et al. (2001) untersuchen, wie sich ein Verbund aus 100 iiber Deutschland verteil-
ten PV-Anlagen im Vergleich zu Einzelanlagen verhilt. Die kollektive Standardabweichung der
100 Anlagen wird gegeniiber derselben von Einzelanlagen erheblich reduziert. Zudem nimmt
die Haufigkeit groBBerer Gradienten bei einem Anlagenverbund deutlich ab. Wihrend in einem
Zeitraum von 5 min bei Einzelanlagen noch Gradienten von +50% der installierten Leistung
beobachtet werden, dndern die 100 Anlagen ihre aggregierte Leistung nur noch um +5 %. Leis-
tungswerte von mehr als 65 % der installierten Leistung werden fiir den Anlagenverbund gar
nicht beobachtet. In der Publikation wird zudem die Kreuzkorrelation als Funktion der Distanz
zwischen den Anlagen untersucht und mithilfe eines exponentiellen Modells beschrieben. Dabei
zeigen die simulierten und beobachteten Werte eine hohe Ubereinstimmung. Sie unterstreichen

damit den exponentiellen Zusammenhang, der in Saint-Drenan et al. (2016) genannt wird.
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4 Invertierung und Projektion der PV-Leistung

Auch Elsinga und van Sark (2015) verwenden ein exponentielles Modell, mit dem untersucht
wird, oberhalb welchen Wertes die Variabilitit zwischen PV-Anlagen im urbanen Zentrum von
Utrecht (Niederlande) unabhédngig von deren Entfernung ist. Diese sogenannte Dekorrelations-
lange ist im Sommer groBer als im Winter und hingt stark von der zeitlichen Auflosung der Daten
ab. Sie betrigt 0.34 km bei einer miniitlichen Taktung und erreicht 5 km bei einem 15-miniitigen
Intervall. Bei einer groberen zeitlichen Auflosung nimmt die Dekorrelationsldnge somit zu und

die Variabilitit bleibt infolgedessen iiber eine groBere Distanz bestehen (Perez et al., 2013).

4.4 Ergebnisse und Diskussion zur Invertierung und Leistungsprojektion

Die in diesem Kapitel entwickelten Verfahren werden zunéchst fiir die Umkehr des PV-Modells
aus Abschnitt 4.1 in Abschnitt 4.4.1 und anschlieBend fiir die zusétzliche Umkehr der Strah-
lungsmodelle aus Abschnitt 4.2 in Abschnitt 4.4.2 evaluiert. AnschlieBend wird die vorgestellte
Methodik zur Projektion der PV-Leistung von Referenz- auf Zielanlagen in Abschnitt 4.4.3 an-
gewendet und kritisch in Abschnitt 4.4.4 gewiirdigt.

4.4.1 Ableitung der Globalstrahlung auf der geneigten Modulflache

Die aus der gemessenen Leistung P simulierte Globalstrahlung auf der geneigten Modulfliche G,
kann bei einer Vielzahl der Anlagen mit Messungen einer Siliziumreferenzzelle verglichen wer-

den. Die Referenzzelle besitzt dhnliche physikalische Eigenschaften wie die PV-Anlage selbst.

Die Ergebnisse in Tab. 4.2 zeigen hohe Korrelationskoeffizienten 7. Da die PV-Leistung im
Wesentlichen von der Globalstrahlung beeinflusst wird und bei der Messung in der Modulaus-
richtung auch keine dadurch bedingte Phasenverschiebung auftritt, iiberrascht dieses Ergebnis
nicht. RMSE,,; und MBE,,; Werte variieren hingegen stark (RMSE,,; ca. 10% — 30 %) fiir un-
terschiedliche Anlagen, ohne einen erkennbaren systematischen Zusammenhang mit der Modul-

ausrichtung aufzuweisen.

Die Ursache ist vielmehr in den individuellen Unterschieden der Anlagen zu suchen. Solche
anlagenspezifischen Unterschiede konnen in der globalen Parametrierung der Simulation nicht
beriicksichtigt werden, zeichneten sich aber bereits in den Boxplots von Tab. 3.1 und in Abb. 3.3b
ab. Insgesamt zeigen sich bei der Ableitung der Globalstrahlung auf der geneigten Modulfliche
G, aus der PV-Leistung nahezu identische Ergebnisse wie in Tab. 3.8. Sowohl die quadratische

Approximation als auch die Modellumkehr fithren also zu keinem zusétzlichen Fehler.
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Tab. 4.2: Fehlermalle zwischen den simulierten und gemessenen Werten von G.. PV-Anlagen mit einer
leeren Reihe haben keine Messvorrichtung. In der letzten Zeile sind die Mittelwerte und die
Standardabweichung der Fehlermalle angegeben.

ID | RMSE,, T  MBE,, || ID | RMSE,, T  MBE,,
1 0.2966 0.9481  0.0264 || 24 0.1448 0.9893  0.0226
2 0.2039 0.9746  0.0307 || 25 0.2621 0.9593 -0.0348
3 0.1921 09761 -0.0128 || 26 0.1356 0.9883  0.0163
4 0.3229 0.9361  0.0067 || 27 0.2778 0.9819 -0.1802
5 0.2158 0.9744 -0.0578 || 28 0.1462 09881  0.0360
6 0.1874 0.9904 0.1121 || 29 0.1269 0.9902  0.0054
7 0.1402 0.9869 0.0141 || 30 0.3320 0.9247 -0.0151
8 - - - || 31 0.2504 0.9732 -0.1297
9 - - - || 32 0.1938 0.9825 -0.0665
10 0.1271 0.9971 -0.0979 || 33 0.2776  0.9655 -0.1350
11 - - - || 34 0.1546 0.9846 -0.0288
12 0.1317 0.9936  0.0601 || 35 0.1930 0.9853  0.0943
13 - - - || 36 0.1067 0.9929 -0.0148
14 0.1293  0.9920 -0.0583 || 37 0.1658 0.9861 -0.0471
15 - - - || 38 0.2290 0.9715  0.0503
16 - - - || 39 0.0962 0.9952  0.0177
17 0.2500 0.9887  0.1492 || 40 0.1445 0.9907 0.0707
18 0.2256  0.9785  0.0644 || 41 0.1900 0.9886  0.1002
19 0.1523 0.9853  0.0044 || 42 0.1670 0.9841  0.0633
20 0.2153 09769 0.0674 || 43 0.1765 09813 -0.0143
21 0.2587 09846 0.1587 || 44 0.1794 0.9840 -0.0575
22 0.1620 0.9882  0.0432 || 45 0.2897 0.9776 -0.1724
23 - - - - - - -

Mean | 0.1961 09799 0.0024 || SD | 0.0611 0.0153  0.0787

4.4.2 Ableitung von horizontalen Strahlungskomponenten

Bei der Umkehr der Strahlungsmodelle sind prinzipiell unterschiedliche Kombinationen aus De-
kompositions und Transpositions-Modellen moglich. Wie bereits in Abschnitt 3.2.3 werden stell-
vertretend die Modelle von Reindl et al. (Reindl et al., 1990a,b) und Perez et al. (Maxwell, 1987;
Perez et al., 1992, 1990) verwendet.

Anders als bei der Globalstrahlung auf der geneigten Modulflache wird die horizontale Strah-
lung nur zentral an der Wetterstation des Fraunhofer ISE (siehe Abb. 3.2) gemessen. Dadurch
muss mit einem zusétzlichen Fehlerbeitrag durch unterschiedliche meteorologische Bedingun-

gen an den verschiedenen Standorten gerechnet werden. Zusitzlich zur Globalstrahlung wird
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4 Invertierung und Projektion der PV-Leistung

die direkte und diffuse horizontale Strahlung ermittelt. Alle simulierten Strahlungskomponen-
ten werden den Messwerten an der Wetterstation als Mittelwerte von RMSE,,;, T, und MBE,,; in

Tab. 4.3 gegeniibergestellt.

Die RMSE,,; Werte sind fiir die Direkt- und Diffusstrahlung hoch (RMSE,,;(B},) ca. 80 % und
RMSE,.;(Dy) ca. 55%), was zumindest teilweise auch an einem groBen systematischen Fehler
liegt, der in hohen MBE,,; Werten sichtbar ist. Wihrend beim MBE,,; die diffuse Strahlung Dy,
besser als By, abschneidet, zeigt sich beim Korrelationskoeffizienten 7 ein umgekehrtes Bild. Die
Kombination der Modelle von Reindl et al. kann in allen Fehlermalen iiberzeugen und die di-
rekte und diffuse Strahlungskomponente besser als Perez et al. simulieren. Interessanterweise
unterschitzen beide Modellkombination die diffuse Strahlung Dj, und iiberschitzen die direkte
Strahlung Bj,, was durch positive bzw. negative MBE,,; Werten ausgedriickt wird. In Summe glei-
chen sich diese Unterschiede in der horizontalen Globalstrahlung G nahezu aus. Der RMSE,,;
bei Gy, ist mit rund 40 % deutlich reduziert und auch die MBE,,; Werte weisen nur noch auf ei-
ne leichte systematische Uberschitzung hin. Auffallend ist, dass die Unterschiede zwischen den

Modellkombinationen deutlich kleiner sind.

Der analysierte systematische Unterschied in den Strahlungskomponenten ist in Abb. 4.2 ver-
deutlicht, welche die Dichteverteilung der simulierten Strahlung aller 45 PV-Anlagen und den
Messwerten der Wetterstation zeigt. Hierbei werden beispielhaft die Modelle von Reindl et al.
verwendet. Abb. 4.2a weist erwartungsgemilB eine leichte Uberschiitzung und Abb. 4.2b eine
Unterschitzung auf, welche mit den Ergebnissen aus Abschnitt 3.2.3 iibereinstimmen. Die Glo-
balstrahlung G, in Abb. 4.2¢ ist hingegen ausgeglichen und zeigt lediglich eine leichte Uber-
schitzung fiir kleine und Unterschitzung fiir groe Werte, was in einem negativen MBE,,; in
Tab. 4.3 resultiert.

Tab. 4.3: Mittelwert von allen 45 PV-Anlagen bei der Simulation der horizontalen Strahlung Dy, Bj, und
Gy,. Dabei werden der im Rahmen der vorliegenden wissenschaftlichen Arbeit entwickelte itera-
tive Algorithmus und die Modellumkehrung aus Abschnitt 4.2 verwendet.

| RMSE,,; T MBE,,,

~ Reindletal. | 0.5174  0.7508 0.0633
R Perezet al. 0.5386  0.7427 0.0809
<~ Reindl et al. 0.8086 0.8170 -0.1270
Q' Pperez et al. 0.8346  0.8070 -0.1596
< Reindl et al. 0.3952 0.8927 -0.0385
O Perezetal. | 03922 0.8931 -0.0483
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Abb. 4.2: Dichteverteilung von verschiedenen horizontalen Strahlungskomponenten als Gegeniiberstel-
lung zwischen simulierten und gemessenen Werten. Die simulierten Werte umfassen dabei al-
le Zeitreihen der 45 PV-Anlagen in der Testregion. Die Auftrittswahrscheinlichkeit nimmt im
Farbverlauf von weif} nach rot zu. In der mittleren Abbildung wurden aus Griinden der Darstel-
lung Werte kleiner 50 W /m? nicht betrachtet.

Ganz dhnliche MBE,,; Werte von 2 % bis 4 % werden in Reich et al. (2012) genannt, wenn
Messwerte von einem Pyranometer mit denen von Siliziumreferenzzellen verglichen werden. Da
PV-Anlagen den Eigenschaften von Siliziumreferenzzellen sehr dhnlich sind und an der Wetter-
station des Fraunhofer ISE ein Pyranometer zur Messung von Gy, eingesetzt wird, konnen die in

Tab. 4.3 beobachteten MBE,,; Werte (teilweise) mit diesem Zusammenhang erklédrt werden.

4.4.3 Projektion der Leistung fiir individuelle Anlagen

In diesem Abschnitt wird die aus einer Referenzanlage ermittelte horizontale Strahlung verwen-
det, um die Leistung aller tibrigen 44 Zielanlagen einzeln abzuschitzen. Insgesamt ergeben sich
dadurch 45 - 44 = 1980 Variationen. Die mittleren Fehlerwerte sind fiir verschiedene Modell-
kombinationen in Tab. 4.4 dargestellt. Als Benchmark ist ein Standardfall definiert, bei dem
die Modulorientierung unberiicksichtigt bleibt. In diesem Standardfall wird vereinfachend davon

ausgegangen, dass die Leistung P einer Referenzanlage mit der einer Zielanlage iibereinstimmt.

Die Ergebnisse in Tab. 4.4 zeigen, dass die Modellkombinationen von Reindl et al. und Perez
et al. vergleichbar abschneiden. Die RMSE,,; Werte und Korrelationskoeffizienten 7 verbessern
sich gegeniiber dem Standardfall um ca. 5% und 2.5 %. Da der Korrelationskoeffizient 7 selbst
dimensionslos ist, wurde hierbei die relative Veridnderung ermittelt. Gegeniiber den Ergebnis-
sen in Tab. 4.3, verschlechtern sich RMSE,,; und T durch den zusitzlichen Simulationsschritt,

wihrend die MBE,,; Werte keine systematische Abweichung mehr indizieren.
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Abb. 4.3: FehlermaBie von 1980 referenzanlagenbasierten Abschitzungen der PV-Leistung mit und ohne
Beriicksichtigung der Modulausrichtung. Die auch als Leistungsprojektion definierte Beriick-
sichtigung der Modulausrichtung fiihrt zu einer Verbesserung des RMSE,,; (Korrelationskoef-
fizienten 7), wenn Punkte unterhalb (oberhalb) der roten Trennlinie liegen. Der Winkelunter-
schied zwischen den Normalenvektoren der Modulausrichtung von Referenz- und Zielanlagen
ist farblich abgetragen. Bei der Leistungsprojektion wird die Modellkombination von Reindl et
al. verwendet.

In Abb. 4.3 wird exemplarisch der Standardfall mit der Modellkombination von Reindl et
al. fiir alle 1980 Variationen verglichen. Die Einfirbung ist ein Indikator fiir Winkelunterschie-
de zwischen den Normalenvektoren der Referenz- und Zielanlagen. Fast alle RMSE,,; Werte in
Abb. 4.3a verbessern sich durch die Berticksichtigung der Modulorientierung und liegen unter-
halb der roten Winkelhalbierenden. Ein dhnliches Ergebnis zeigt sich fiir den Korrelationskoef-
fizienten 7, bei dem Verbesserungen durch Punkte oberhalb der roten Trennlinie charakterisiert

sind.

Beide FehlermaBle verbessern sich gegeniiber dem Standardfall deutlich, wenn die Winkel-
differenz besonders grof3 ist (griine und gelbe Punkte). Weitere Analysen haben ergeben, dass
Verbesserungen insbesondere bei Unterschiedenen im Azimutwinkel auftreten. Das ist nicht ver-

wunderlich, denn der Azimutwinkel ist ganz wesentlich fiir den tdglichen Verlauf der PV-Leis-

Tab. 4.4: Mittelwerte von Fehlermaflen fiir 1980 Varianten und verschiedene Modellkombinationen. Be-
trachtet werden die Leistungswerte individueller Anlagen.

| RMSE, T MBE,,;

Reindletal. | 0.4640 0.8667 0.0041
Perez et al. 0.4629  0.8669 0.0042
Standard 0.5132  0.8421 0.0082
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tung verantwortlich. Wird dieser Unterschied im Azimutwinkel, der im Extremfall bis zu 102°
betrigt (sieche Tab. 3.1), nicht korrigiert, besteht ein systematischer Phasenunterschied zwischen
der Referenz- und Zielanlage. Bei kleinen Winkelunterschieden kann das vorgestellte Verfahren
naturgemill keine Verbesserung erreichen, sodass hier optional auch weiterhin das Standard-
verfahren verwendet werden kann. Die MBE,,; Werte weisen keine systematische Verinderung

durch die Beriicksichtigung der Modulorientierung auf und bleiben in einem dhnlichen Bereich.

4.4.4 Kritische Diskussion einer auf Referenzanlagen basierten Hochrechnung

Die Qualitit einer Hochrechnung hiingt sehr stark von den Inputdaten ab, speziell auch von der
repriasentativen Auswahl an Referenzanlagen, die den restlichen Anlagenpark gut abbilden sollte.
Ist beispielsweise die Einspeiseleistung einer Referenzanlage beschrinkt, ist unklar, was die me-
teorologisch bedingte Leistung zu einem Zeitpunkt gewesen wire. Zielanlagen ohne Leistungs-
beschrinkung werden auf Basis einer solchen Referenzanlage regelmifig unterschitzt. Dariiber
hinaus konnen aber auch individuelle, meist unbekannte und schwer modellierbare Einfliisse wie
Verschmutzung, Degradation, Modulausfille, etc. dazu fiihren, dass die aus der Leistung P abge-
leitete geneigte Globalstrahlung G, fehlerbehaftet ist. Infolgedessen kann die davon abhéngige
horizontale Globalstrahlung G, die meteorologischen Bedingungen nur unzureichend widerspie-
geln. Treten diese Einfliisse systematisch auf, konnen diese etwa durch Vergleich mit lokalen
Messdaten oder Simulationswerten quantifiziert und auch korrigiert werden. Kapitel 5 beschéf-
tigt sich daher mit der Kalibrierung und Fehlerkontrolle von Referenzanlagen. In Kapitel 6 wird

zudem ein Ansatz zur Kalibrierung von Zielanlagen vorgestellt.

Neben diesen individuellen Einfliissen spielen die Standorte und deren rdumliche Verteilung
eine grofe Rolle. In Abb. 4.4 werden verschiedene Fehlermalle aus der auf Basis der PV-An-
lagen simulierten sowie der an der Wetterstation gemessenen horizontalen Globalstrahlung Gy,
berechnet. Die FehlermalB3e werden dann in Abhéngigkeit der Entfernung zwischen den Anlagen-
standorten und der Wetterstation abgetragen. Obwohl es auch nahegelegene PV-Anlagen gibt, die
etwa einen niedrigen Korrelationskoeffizienten T oder hohen RMSE,,; aufweisen, gibt es einen
starken Zusammenhang mit der Distanz: Wihrend nahegelegene PV-Anlagen einen Korrelati-
onskoeffizienten 7 von 0.95 und einen RMSE,,; von weniger als 30 % erzielen, erreicht eine An-
lage in 30 km Entfernung bestenfalls noch einen Korrelationskoeffizienten 7 von 0.85 und einen
RMSE,,; von 47.5 %. Zwischen einzelnen PV-Anlagen ist diese Distanz sogar noch groer und
betridgt maximal 37 km. Nidherungsweise zeigt sich dabei der in Abschnitt 4.3 abgeleitete expo-
nentielle Zusammenhang zwischen den Fehlermal3en und der Distanz. Vielleicht noch wichtiger

als die Entfernung ist die schnell wechselnde Topographie zwischen manchen Anlagenstandor-
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Abb. 4.4: Fehlermafe der horizontalen Globalstrahlung G;, simuliert mit den verschiedenen Modellkom-
binationen und in Abhéngigkeit der Entfernung zur Wetterstation am Fraunhofer ISE an der Gy,
gemessen wird.

ten, welche eindriicklich in Abb. 3.3a erkennbar ist und die meteorologische Situation auf engem

Raum signifikant andern kann.

Dartiiber hinaus gibt es zweifellos einen weiteren Fehlerbeitrag durch die eingesetzten Simu-
lationsmodelle. Dass die Unterschiede zwischen den Modellkombinationen bei der Bestimmung
von Gy, klein sind (siehe Tab. 4.3), kann jedoch als starker Indikator dafiir gewertet werden, dass
die oben skizzierten modellexogenen Einflussfaktoren iiberwiegen. Diese verursachen entlang
der ganzen Simulationskette Unsicherheiten, welche laut Gueymard (2009) dazu fiihren konnen,
dass meist unter idealen Bedingungen entwickelte Strahlungsmodelle unerwartet schlecht ab-
schneiden. Damit kann auch erklirt werden, dass die Modellkombination von Reindl et al. etwas
besser als Perez et al. bei der Bestimmung der direkten und diffusen Strahlungskomponenten

abschneidet, obwohl sich in Abschnitt 3.2.3 noch ein umgekehrtes Bild gezeigt hatte.

Aus den oben genannten Griinden und auch dem Umstand, dass die PV-Anlagen unterschied-
lichste Modulorientierungen abdecken, iiberlagern sich eine ganze Fiille an praxisnahen Heraus-
forderungen, in denen sich die Modelle behaupten miissen. Vergleiche mit Literaturwerten sind
dadurch zwar erschwert, die relativen Verbesserungen gegeniiber dem Standardverfahren konnen

jedoch als Indiz fiir das enorme Verbesserungspotential gewertet werden.

Nichtsdestotrotz gibt es auch modellendogene Beschrinkungen, die ma3geblich im Zusam-
menhang mit der Charakteristik von PV-Anlagen stehen. In Abb. 4.5 ist die aus der PV-Leistung
P abgeleitete horizontale Globalstrahlung Gy, fiir zwei Beispieltage dargestellt. Fiir die Invertie-
rung wurde sowohl die in Abschnitt 4.1 beschriebene Modellumkehrung als auch das iterative
Verfahren aus Abschnitt 4.2 mit den Strahlungsmodellen von Reindl et al. verwendet. Die PV-

Anlage mit der ID 2 ist nach Siid-Ost ausgerichtet und hat einen Neigungswinkel von 30°. Die
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Anlage befindet sich 400 m von der Wetterstation des Fraunhofer ISE entfernt (siehe Tab. 3.1
und Abb. 3.2). Anders als in Abschnitt 4.1 genannt, sind bei diesem Beispiel keine Einfalls- und
Zenitwinkel von der Analyse ausgeklammert. Aus dem Vergleich der beiden Beispieltage so-

wie der Analyse der PV-Leistung P und der horizontalen Globalstrahlung G;, konnen folgende

Riickschliisse gezogen werden:

* Durch die Modulausrichtung nach Siid-Ost tritt das Maximum der Leistung P friither als
bei G, auf (siehe Abb. 4.5a). Die Modellumkehr gleicht diese Phasenverschiebung jedoch

korrekt aus.

* Bedingt durch die Modulausrichtung wird am spiten Nachmittag weniger PV-Leistung
erzeugt. Fiir den Algorithmus ist jedoch unklar, ob das Strahlungsangebot insgesamt ab-
genommen hat oder nur noch diffuse Strahlung auf das Modul féllt und dadurch reduziert
ist. Daher wird die Globalstrahlung nachmittags bei hohen Einfallswinkeln in Abb. 4.5a

systematisch unterschétzt.

* Die Direktstrahlung nimmt bei hohen Einfallswinkeln deutlich stirker als die Diffusstrah-

lung ab, sodass die Reduktion gegeniiber dem gemessenen G, an einem sonnigen Tag wie
in Abb. 4.5a auch deutlich groBer als in Abb. 4.5b bei wechselhafter Bewdlkung ausfillt.

Zukiinftig konnte Gy, priziser ermittelt werden, wenn PV-Anlagen mit unterschiedlichen Mo-

dulausrichtungen an einem Standort kombiniert werden. Hierbei kann auf Vorarbeiten von Fai-
man et al. (1987, 1993); Yang et al. (2014) und Housmans et al. (2017) aufgebaut werden. Die
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Abb. 4.5: Vergleich der gemessenen horizontalen Globalstrahlung (griin) mit der Simulation (orange) auf
Basis der PV-Leistung von Anlage 2 (blau), welche in unmittelbarer Ndhe zur Wetterstation
liegt. Das Wetter in der linken Abbildung ist relativ sonnig und konstant, wihrend es sich vier

Tage spiter sehr wechselhaft verhilt.
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Beriicksichtigung von spektralen und durch Reflektion an der Moduloberflache hervorgerufenen
Verlusten bei hohen Einfallswinkeln* kann zudem zu weiteren Verbesserungen in der Leistungs-

projektion fiihren.

In der Entwicklung des iterativen Verfahrens aus Abschnitt 4.2 wurden verschiedene Parame-
trierungen getestet. Dabei hat die vorgestellte Losung zu den besten Ergebnissen gefiihrt. Fiir
andere Anwendungsfille und zeitliche Auflosungen kdnnen leichte Anpassungen mitunter aber
vorteilhaft sein. Insgesamt wird allerdings die Entwicklung von invertierbaren Dekompositions-
und Transpositionsmodellen empfohlen, da hierdurch eine verbesserte Modellumkehr zu erwar-

ten 1ist.

4.5 Zusammenfassung der Leistungsprojektion

In diesem Kapitel wird ein Verfahren entwickelt, mit dem ausgehend von der Leistung einer Re-
ferenzanlage die Leistung beliebiger Zielanlagen unter Beriicksichtigung der Modulausrichtung
simuliert werden kann. Hierfiir wird das in Abschnitt 3.3 beschriebene PV-Modell quadratisch
approximiert und dann invertiert. Zudem werden die Strahlungsmodelle aus Abschnitt 3.2 durch

ein iteratives Ndherungsverfahren umgekehrt.

In Abschnitt 4.3 wird anhand verschiedener wissenschaftlicher Publikationen gezeigt, dass die
aggregierte PV-Leistung und Variabilitdt mehrerer Anlagen primir von deren Anzahl, riumlicher
Verteilung, der zeitlichen Auflosung und meteorologischen Umweltbedingungen abhiingt. Eine
geringe Kreuzkorrelation zwischen der PV-Leistung unterschiedlicher Anlagen reduziert dabei
die aggregierte Variabilitit. Die Korrelation kann zudem anhand exponentieller Modelle appro-
ximiert werden und sinkt mit zunehmender Distanz zwischen den Anlagen sowie einer hoheren

zeitlichen Auflsung.

Dieses Vorwissen hilft insbesondere bei der Einordnung der in Abschnitt 4.4 diskutierten Er-
gebnisse. Bei der Ableitung der Globalstrahlung auf der geneigten Modulfliche G, aus der PV-
Leistung zeigen sich ganz dhnliche Ergebnisse wie in Abschnitt 3.3.2. Sowohl durch die qua-
dratische Approximation als auch durch die Modellumkehr kann also kein zusétzlicher Fehler
beobachtet werden. Auch bei der Invertierung der Strahlungsmodelle zeigen sich vergleichbare
Ergebnisse wie bei der Anwendung in normaler Simulationsrichtung in Abschnitt 3.2.3. Durch
die Dekompositionsmodelle wird die Diffusstrahlung Dy, tendenziell iiber-, die Direktstrahlung

By, allerdings unterschitzt. Beide Abweichungen gleichen sich bei der horizontalen Globalstrah-

4 Siehe hierzu Yang et al. (2014).
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lung Gy, jedoch aus, sodass diese eine hohe Ubereinstimmung zwischen simulierten und gemes-

senen Werten aufweist.

Die Leistungsprojektion wird anhand von 1980 méglichen Variationen zwischen Referenz-
und Zielanlagen evaluiert. Die RMSE,,; Werte verbessern sich gegeniiber einem Standardfall
ohne Beriicksichtigung der Modulorientierung um durchschnittlich ca. 5% und die Korrelati-
onskoeffizienten T um 2.5 %. Da der Korrelationskoeffizient T selbst dimensionslos ist, wurde
hierbei die relative Verdnderung ermittelt. Unterschiede zwischen den Azimutwinkeln beeinflus-
sen den zeitabhédngigen Profilverlauf der Leistungskurve sowie eine etwaige Phasenverschiebung
derselben deutlich stirker als die Neigungswinkel und sollten daher unbedingt durch die Leis-

tungsprojektion korrigiert werden.

In Abschnitt 4.4.4 werden zahlreiche modellexogene und -endogene Einfliisse auf die Ergeb-
nisse diskutiert. Dabei wird auf die Bedeutung von individuellen Anlagenunterschieden, dem
Einfluss der Entfernung und der beschrinkten Eignung von Referenzanlagen bei hohen Einfalls-

winkeln eingegangen. Zuletzt werden zukiinftige Weiterentwicklungen skizziert.
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5 Parametrierung und Qualitatskontrolle von
Referenzanlagen’

Die Ergebnisse aus den vorigen Kapiteln unterstreichen, wie unterschiedlich PV-Anlagen in ih-
rem Verhalten sind. Besonders eindriicklich zeigt dies Abb. 3.3b. Wenig iiberrascht daher auch
ein Riickschluss aus Kapitel 4, dass die Kalibrierung von PV-Referenzanlagen zu Verbesserun-

gen in Hochrechnungsverfahren fiithren konnte.

Die iiberaus gute Datenqualitit des Anlagenportfolios aus Abschnitt 3.1.1 soll jedoch nicht
dariiber hinwegtiduschen, dass Messdaten stets kritisch gepriift werden miissen. Das ist insbeson-
dere dann von groem Wert, wenn auf Basis dieser Messwerte die PV-Leistung von zahlreichen

anderen Anlagen mit einem Hochrechnungsverfahren abgeschitzt wird.

Generell zeigen sich bei PV-Anlagen typische Fehlerquellen, die mit den Messgeriten in Ver-
bindung gebracht werden konnen, wie etwa Leistungswerte in der Nacht oder Daten mit einer
groflen Varianz durch fehlerhafte Datenlogger. Dariiber hinaus treten aber auch zahlreiche an-
lagenspezifische Einflussfaktoren auf wie Verschattung, Verschmutzung, Schnee, Degradation,
Modulausfille, etc. Zusitzlich wird von fehlerhaften Eintrigen in Stammdaten wie der Modul-
ausrichtung berichtet (Miiller et al., 2009, 2016).

Motiviert durch diese Ausgangslage, wird in diesem Kapitel ein zweistufiger Ansatz vorge-
stellt. Dieser Ansatz parametriert zunzichst zentrale Stammdaten® der Referenzanlagen und nutzt
diese dann, um simulativ verschiedene Qualititskontrollen (QK) durchzufiihren. Bei der Ent-
wicklung der Methodik wurden verschiedene Veroffentlichungen ausgewertet, welche nachfol-

gend vorgestellt werden.

! Zentrale Erkenntnisse aus diesem Kapitel sind in Killinger et al. (2016c) und Killinger et al. (2017b) verdffentlicht.

2 Die parametrierten Stammdaten sind die Modulausrichtung und ein Verlustfaktor VF, welcher verschiedene leistungs-
mindernde Einflisse wie Moduldegradation, Verschmutzung, sonstige Verluste, etc. beriicksichtigt sowie Ungenauigkei-
ten in der installierten Leistung kompensiert.
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5 Parametrierung und Qualitdtskontrolle von Referenzanlagen

5.1 Literaturubersicht und Forschungsbedarf

5.1.1 Qualitatskontrolle von PV-Leistung und Stammdaten

Die Literaturrecherche zeigt, dass es nur wenige Veroffentlichungen gibt, die sich mit der Quali-
tatskontrolle der PV-Leistung und deren Stammdaten beschéftigen. Eine Gruppe von Publikatio-
nen konzentriert sich auf Methoden zur Erkennung von Fehlern in den Leistungswerten, indem
diese simulierten Werten gegeniibergestellt werden (Chouder und Silvestre, 2010; Chine et al.,
2014; Drews et al., 2007; Firth et al., 2010; Gokmen et al., 2012, 2013; Killinger et al., 2016a;
Zhao et al., 2012). Fiir eine exakte Simulation sind jedoch meteorologische Messwerte der Strah-
lung und Temperatur notig sowie die Kenntnis der Modulorientierung. Generell gilt hierbei: Sind
die Unterschiede zwischen gemessenen und simulierten Werten zu hoch, wird iiberpriift um wel-

chen Fehlertyp es sich handelt.

Wihrend Chouder und Silvestre (2010) und Chine et al. (2014) verschiedene Quotienten der
Spannung und Stromstédrke berechnen, setzen Gokmen et al. (2012) und Gokmen et al. (2013)
Quotienten der gemessenen und simulierten PV-Leistung ein. Letztere folgen dann der Struktur
in einem Entscheidungsbaum, um den Grund fiir das Fehlverhalten zu detektieren. Firth et al.
(2010) hingegen ermitteln die Systemeffizienz in funktionaler Abhiingigkeit der Globalstrahlung
auf der Modulflache G, und der gemessenen PV-Leistung. Anhand dieser Systemeffizienz und
mithilfe einer statistischen Analyse kann dann ein auffélliges Verhalten, etwa durch eine wieder-

kehrende Verschattung, identifiziert werden.

Zhao et al. (2012) trainieren einen Entscheidungsbaum auf die Erkennung verschiedener Feh-
lerkategorien, indem anlagenspezifische Messwerte wie Spannung, Stromstédrke, Temperatur und
Strahlung einbezogen werden. Experimentelle Ergebnisse versprechen eine hohe Erfolgsrate mit
steigender Komplexitit des Entscheidungsbaums. In Killinger et al. (2016a) wird der Unterschied
zwischen der simulierten und gemessenen PV-Leistung im Tagesverlauf einiger Monate evalu-
iert. Eine modifizierte Variante von Reno und Hansen (2016) hilft dann, grole Abweichungen

von dem erwarteten Verlauf zu detektieren und als potentiell kritisch einzustufen.

Drews et al. (2007) arbeiten ohne lokale Messungen, setzen stattdessen jedoch satellitenba-
sierte Strahlungswerte zur Simulation der PV-Leistung ein. In der vorgestellten Methode wer-
den Unsicherheitsfaktoren entlang der gesamten Simulationskette angefangen bei der Strahlung
bis zur PV-Leistung quantifiziert. Weichen simulierte und gemessene Leistungswerte stirker als
diese Unsicherheitsfaktoren voneinander ab, werden zwei Methoden zur Fehlerbestimmung an-

gewendet.
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In Jamaly et al. (2013a) wird die Qualititskontrolle von Kleissl (2013) angewendet, wel-
che ginzlich ohne externe Messungen auskommt. Die Qualitdtskontrolle beschrinkt sich jedoch
auf grobe Plausibilititstests und iiberpriift etwa, ob ausreichend viele Messungen vorliegen, die
zeitliche Auflosung grof3 genug ist oder uniibliche Leistungsspitzen auftreten. In Jamaly et al.
(2013a) wird zudem ein Faktor zur Kalibrierung vorgestellt, der Ineffizienzen durch elektrische

Verluste in Kabeln und Modulverschmutzung ausgleichen soll.

Erginzend zur Qualititskontrolle der PV-Leistung gibt es auch drei Werke, die sich mit der
Qualitéitskontrolle und Bestimmung von Stammdaten von PV-Anlagen auseinandersetzen (Saint-
Drenan et al., 2015; Ruelle et al., 2016; Haghdadi et al., 2017).

Saint-Drenan et al. (2015) beschreiben eine Methode, mit der die Modulorientierung und ein
optischer Verlustfaktor anhand von gemessenen Leistungswerten bestimmt werden. Der Ansatz
simuliert die PV-Leistung fiir verschiedene Parameterkombinationen mithilfe von gemessenen
Strahlungs- und Temperaturwerten. Letztlich wird die Variante ausgewihlt, welche die grof3te

Ubereinstimmung mit der gemessenen Leistung aufweist.

In Ruelle et al. (2016) wird die Modulausrichtung ebenfalls unter Verwendung von gemesse-
nen Strahlungs- und Temperaturwerten bestimmt, ohne jedoch methodische Details zu nennen.
Die damit bestimmte Modulausrichtung wird in Simulationen verwendet, um Verschattungsein-
fliisse in Abhéngigkeit der Sonnenposition zu detektieren. Zudem werden die simulierte und

gemessene installierte Leistung einer Anlage verwendet, um einen Reduktionsfaktor abzuleiten.

Haghdadi et al. (2017) parametrieren den Lingen- und Breitengrad sowie den Azimut- und
Neigungswinkel von PV-Anlagen. Grundlage der Parametrierung ist ein Optimierer, welcher die
kleinsten Fehlerquadrate minimiert. Der Losungsraum ist auf realistische Werte beschrinkt und
es werden ausschlieBlich Clear Sky Perioden einbezogen. Der Ansatz weist viele Ahnlichkeiten
mit der in der vorliegenden Arbeit entwickelten Methode auf®, wurde aber zu einem spiteren

Zeitpunkt publiziert.

Auch wenn Qualititskontrollen in den vorgestellten Werken aus diesem Abschnitt behandelt
werden, fehlt eine ganzheitliche Betrachtung, welche die Kontrolle von Stammdaten und Leis-
tungszeitreihen gleichermallen beriicksichtigt und eine praxisnahe Anwendung ermoglicht. Kri-
tisch ist zudem, dass nahezu alle detaillierten Ansitze auf gemessene Strahlungswerte zuriick-

greifen, die jedoch in der Realitét nur selten lokal erhoben werden.

3 Siehe Abschnitt 5.3 und Killinger et al. (2016c) sowie Killinger et al. (2017b).
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5.1.2 Qualitatskontrolle der Strahlung

Standardisierte Vorgehen zur Qualitéitskontrolle von Strahlungsdaten sind weit verbreitet und
Gegenstand zahlreicher Publikationen (Espinar et al., 2011; Journée und Bertrand, 2011; Long
und Shi, 2006; Maxwell et al., 1993; Roesch et al., 2011; Wilcox und McCormack, 2011; Younes
et al., 2005). Da die Strahlung maBgeblich die PV-Leistung beeinflusst, konnen diese Ansitze

als Grundlage fiir eine Qualitéitskontrolle von Leistungsdaten herangezogen werden.

In den Publikationen werden unterschiedliche Tests vorgestellt. Diese verwenden statistische,
physikalische oder empirische Schwellenwerte, um auf eine zu gro3e oder zu kleine Varianz,
auf eine systematische Abweichung oder auf Verschattungseinfliisse hinzuweisen. Auch wenn
die Methoden im Detail unterschiedlich sind, kristallisieren sich drei zentrale Vorgehen heraus.
Erstens werden Klarheitsindizes wie (3.2) und (3.3) oder Clear Sky Modelle verwendet, um phy-
sikalische Grenzwerte zu definieren. Zweitens werden verschiedene statistische Tests angewen-
det, um ungewohnliche und auffillige Strahlungswerte zu detektieren. Drittens werden sensor-
iibergreifende Tests durchgefiihrt, welche unterschiedliche Messungen miteinander vergleichen.
Dabei wird dann beispielsweise iiberpriift, ob Messungen der diffusen, direkten und globalen

Strahlung zentrale Zusammenhinge wie in (3.1) erfiillen.

Nicht alle dieser Tests lassen sich direkt auf die PV-Leistung iibertragen, etwa weil die Leis-
tung hiufig die einzige Grofle ist, die an einem Standort gemessen wird. Trotzdem zeigen sich
bedeutende Uberschneidungen, die eine Ubertragung zahlreicher Tests ermoglichen. Hierzu zih-
len Tests, welche einen Klarheitsindex oder Clear Sky Wert der PV-Leistung beinhalten und
statistische Schwellenwerte oder anlageniibergreifendes Verhalten analysieren. Auf einige der
genannten Publikationen wird daher noch detailliert bei der Entwicklung der Methodik in Ab-

schnitt 5.4 eingegangen.

5.1.3 Zielsetzung und Struktur der Methodik

Da in der Literatur kein standardisiertes Vorgehen gefunden wurde, welches sowohl zentrale
Stammdaten sowie die gemessene PV-Leistung kontrolliert, wird in diesem Kapitel ein ganzheit-
licher Ansatz entwickelt, der nur die Umgebungstemperatur als modellexogene Grofe zusammen
mit der simulierten Clear Sky Strahlung verwendet. Dieser Ansatz ldsst sich in zwei zentrale
Schritte aufteilen. Zum einen wird eine Methodik vorgestellt, mit der zentrale Stammdaten von
PV-Anlagen parametriert werden konnen. Zweitens werden diese Stammdaten dann in anlagen-
spezifischen Simulationen genutzt, mit der gemessenen PV-Leistung P verglichen und auffillige
Zeitschritte detektiert. Diese Qualitdtskontrolle der PV-Leistung wird nachfolgend als QKPV
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bezeichnet. Die Methode baut auf Vorarbeiten aus Engerer (2015a), Killinger et al. (2016b), Kil-
linger et al. (2016c) und Killinger et al. (2016e) auf. Hierbei werden folgende drei Annahmen
getroffen. Erstens wird davon ausgegangen, dass der Standort und die installierte Leistung der
PV-Anlagen in den Stammdaten richtig erfasst sind. Zweitens beschrdnkt sich der Ansatz auf
PV-Anlagen, welche nur eine Modulausrichtung haben. Drittens wird angenommen, dass die

Zeitstempel in den Leistungsdaten fehlerfrei sind.

Nachfolgend ist die Struktur dieses Kapitels beschrieben. Ergénzend zu den Daten aus Ab-
schnitt 3.1.1 ist in Abschnitt 5.2 ein Datensatz von Canberra, Australien beschrieben. Die Me-
thodik zur Parametrierung der Stammdaten wird in Abschnitt 5.3 und die der QKPV Routine
in Abschnitt 5.4 erliutert. Ein Uberblick zur Struktur der Methodik wird in Abb. 5.1 gegeben,
mit der Parametrierung im linken und der QKPV Routine im rechten Bereich. Zum leichteren
Verstindnis wird hierbei zwischen unterschiedlichen Leistungswerten P durch Verwendung di-
verser Indizes differenziert. Alle verwendeten Leistungswerte sind zudem mithilfe der instal-
lierten Leistung normiert. In Abschnitt 5.5 werden die Ergebnisse vorgestellt, diskutiert und
mogliche Weiterentwicklungen vorgestellt. Das Kapitel schlieBt mit einer Zusammenfassung in
Abschnitt 5.6.

Statistische Clear Sky Kurve

Detektion von Clear Sky Abschnitten > Qualitatskontrolle

- Bh,cs'Dh,cs ........................... .

Abb. 5.1: Methodische Abldufe der Parametrierung von Stammdaten (linker Bereich und Abschnitt 5.3)
sowie der Qualititskontrolle von PV-Leistungsdaten (QKPYV, rechter Bereich und Ab-
schnitt 5.4). Die weillen Textfelder enthalten Parameter sowie Variablen, wihrend die zentralen
methodischen Schritte als graue Textfelder markiert sind und in den nachfolgenden Abschnitten
erldutert werden. Parameter und Variablen sind wie folgt definiert: Clear Sky Wert der horizon-
talen Direktstrahlung By, ., Clear Sky Wert der horizontalen Diffusstrahlung Dy, ..,, Umgebungs-
temperatur 7,,;, gemessene PV-Leistung Py, statistische Leistungskurve Py, detektierte
Clear Sky Phasen in der PV-Leistung Peqs,cs, Azimutwinkel ¢, Neigungswinkel 3, Verlust-
faktor VF, simulierte Clear Sky PV-Leistung Fy;, ¢, Klarheitsindex der PV-Leistung &, und
quilitétskontrollierte PV-Leistung Pyeqq gk -
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5.2 Beschreibung zusatzlicher Daten

Die nachfolgend vorgestellte Methodik wird anhand der in Abschnitt 3.1.1 prisentierten PV-An-
lagen fiir den Zeitraum von Dezember 2010 bis Dezember 2014 evaluiert. Zudem wird die Um-
gebungstemperatur 7,,,;, der Wetterstation am Fraunhofer ISE (siehe Abschnitt 3.1.2) verwendet.
Aufgrund der iiberaus guten Qualitit des Datensatzes sind bei der Entwicklung der Methodik
auch Erfahrungen aus einem Datensatz in Canberra (Australien) eingeflossen. Die australischen
Daten umfassen 30 PV-Anlagen in 5-miniitiger Auflosung, die allerdings nur wenige zusammen-
hingende Wochen im Zeitraum zwischen 2011 und 2014 aufweisen. Diese PV-Leistungsdaten
stammen zusammen mit Angaben zur Modulorientierung, der installierten Leistung und dem
Standort von einem lokalen Anlageninstallateur, SolarHub, wihrend die Umgebungstemperatur
1,m» vom australischen Wetterdienst am Flughafen in Canberra (Australian Bureau of Meteorolo-
gy, Station 070351) gemessen wurde. Die Herkunft klimatologischer Parameter wie Ozon, Was-
sergehalt, optische Dichte von Aerosolen und Triibheitsgrad wird in Engerer und Mills (2015)
detailliert beschrieben. Diese Parameter werden bei der Berechnung der Clear Sky Strahlung
benotigt.

5.3 Parametrierung der PV-Anlagen

Zentraler Bestandteil fiir die Umsetzung der QKPV Routine ist die simulierte Clear Sky PV-
Leistung Py 5. Hierfiir (und fiir Leistungssimulationen im Allgemeinen) werden Stammdaten
wie die Modulausrichtung und ein Verlustfaktor benotigt. Nachfolgend wird daher ein Verfah-
ren vorgestellt, mit dem der Azimutwinkel a, Neigungswinkel 8 und Verlustfaktor VF bestimmt
werden. Hierzu werden die nachfolgenden Abschnitte, wie bereits in Abb. 5.1 skizziert, sequen-

tiell durchlaufen.

5.3.1 Statistische Clear Sky Kurve

Die grundsitzliche These hinter der Parametrierung ist, dass PV-Leistungsdaten in Zeiten von
klarem Himmel das Systemverhalten bestmdglich beschreiben und daher reprisentativ sind, um
wichtige Stammdaten abzuleiten. Um solche Zeitabschnitte zu detektieren, ist ein Profil notig,
welches den Verlauf der PV-Leistung unter klarem Himmel beschreibt. Fiir die Simulation eines
solchen Profils werden jedoch ebendiese Stammdaten bendtigt, die zunédchst parametriert wer-

den sollen. Ein moglicher Ausweg besteht darin eine statistische Clear Sky Kurve Py, durch
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Analyse der Perzentile* der gemessenen PV-Leistung P45 zu erstellen. Ein solches Vorgehen
ist in Lonij et al. (2012a) beschrieben und die Grundlage fiir die Berechnung von Py,,. Eigene
empirische Erfahrungen wihrend der Modellentwicklung haben gezeigt, dass das 95. Perzentil
der Messwerte iiber einen Zeitraum von 30 Tagen hierfiir sehr gut geeignet ist. Da die Berech-
nung in einem gleitenden Zeitfenster stattfindet, startet die Simulation jeweils 30 Tage vor dem
ersten Tag, an dem die Analyse beginnen soll. Obwohl eine solche statistische Clear Sky Kurve
P4 nicht ganz so exakt wie eine Simulation sein kann, sind die zu erwartenden Fehler in einer
GroBenordnung von 4% MBE,,; und 2% RMSE,,; (Engerer und Mills, 2014) vernachlédssigbar.

Damit ist Py, prdzise genug, um eine erfolgreiche Parametrierung zu gewihrleisten.

5.3.2 Detektion von Clear Sky Abschnitten

Um Clear Sky Abschnitte automatisch zu detektieren, wird der Ansatz von Reno et al. (2012)
und Reno und Hansen (2016) dhnlich wie in Killinger et al. (2016e) modifiziert. Der Algorith-
mus vergleicht den gleitenden Durchschnitt E, den Maximalwert E,,,, die Kurvenlinge L, die
Varianz der Gradienten GSZ und den maximalen Unterschied zwischen den Gradienten AS,,,, von
der gemessenen PV-Leistung P,.,s mit der statistischen Clear Sky Kurve Py, um Clear Sky
Abschnitte in der PV-Leistung P45 zu identifizieren. Hierzu werden die Schwellenwerte auf
die zeitliche Auflosung von 5 min und die Verwendung der PV-Leistung (anstatt der horizontalen

Globalstrahlung Gy,) empirisch angepasst und sind in Tab. 5.1 dargestellt.

Tab. 5.1: Schwellenwerte der fiinf Auswahlparameter aus Reno et al. (2012) und Reno und Hansen (2016)
zur Detektion von Clear Sky Abschnitten in Messwerten der PV-Leistung Pye.s und unter Ver-
wendung der statistischen Clear Sky Kurve aus Abschnitt 5.3.1. Die Parameter sind wie folgt
definiert: Gleitender Durchschnitt E, Maximalwert E,,,,, Kurvenlinge L, Varianz der Gradienten
Gsz und maximaler Unterschied zwischen den Gradienten AS}; .

Parameter ‘ E Enax L c? ASpmax

Schwellenwert ‘ +0.06W/Wp £0.04W/Wp 0.01 0.02W/Wp 0.05

5.3.3 Clear Sky PV-Parametrierung

In diesem Simulationsschritt wird ein nichtlinearer Losungsalgorithmus der kleinsten Fehlerqua-

drate (Englisch: Nonlinear Least Squares (NLS)) verwendet, um die Modulausrichtung, definiert

4 Perzentile sind ein Synonym zu den bereits genannten Quantilen. Das 75 % Quantil entspricht beispielsweise dem 75.
Perzentil.
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durch den Azimutwinkel o, Neigungswinkel 3 sowie den Verlustfaktor VF, zu bestimmen. Der

NLS Losungsalgorithmus bestimmt die Parameter, indem er folgenden Zusammenhang 16st:

Pmeas,cs ~ Psim,cs(a7ﬁaVF)7 (51)

wobei Py, s die mit dem quadratischen Modell aus Abschnitt 4.1 und um den Verlustfaktor

VF erginzte simulierte Clear Sky Leistung ist.

Psim,cs(a7ﬁ7VF) - lO + ll . GC,CS(aaﬁ) -VF + 12 . Tamb + 13 : GC,CS(avﬁ) -VF - Tamb
+la - (Gees(,B) - VF)? + s - Ty (5.2)

Hierbei ist G, ., die Clear Sky Globalstrahlung auf der Modulfliche, 7;,,;, die Umgebungs-
temperatur und /; — /5 sind die Koeffizienten aus Tab. 4.1. G, ., setzt sich hierbei ausschlielich
aus der direkten (B ) und diffusen (D, (s) Strahlung zusammen. Um die Komplexitit gering zu
halten und da der Einfluss vernachlissigbar gering ist, wird auf die Simulation der reflektierten
Strahlung R, s verzichtet. Fiir die Simulation der horizontalen Clear Sky Strahlung (Dy, o5, By ¢
und Gy, ;) wird das REST2 Modell von Gueymard (2008) verwendet und mit der Methodik aus
Abschnitt 3.2.2 und dem Modell von Reindl et al. (1990b) auf die Modulfliche umgerechnet.

Der Losungsraum ist fiir die drei zu optimierenden Parameter auf einen Bereich zwischen
—180° und 180° fiir den Azimutwinkel, 0° und 90° fiir den Neigungswinkel sowie 0.5 und 1.5
fiir den Verlustfaktor> beschrinkt. Die Startwerte sind 0° (Azimutwinkel ¢t), 30° (Neigungswin-
kel B) und 1 (Verlustfaktor VF). Der NLS Losungsalgorithmus wurde in der Programmiersprache
R implementiert und stammt aus dem Paket ,,stats*. Der Funktionsaufruf ist nachfolgend exem-

plarisch dargestellt und auf maximal 500 Iterationen begrenzt.

nl1s (Pueases ~ Psim,cs<aaﬁ7VF) )
algorithm="port ’,
start=1list (ax=0, B=30, VF=1),
lower = ¢(—180, 0, 0.5),
upper = c¢(180, 90, 1.5),
control = list(maxiter = 500))

> Eine zu niedrig angegebene installierte Anlagenleistung fiihrt zu iiberhdhten normierten Leistungswerten. Der Verlust-
faktor kompensiert solche Ungenauigkeiten in der installierten Leistung, indem Werte von VF > 1 in der Parametrierung
gewihlt werden. Der Verlustfaktor hat somit eine Doppelfunktion und erfasst nicht nur anlagenspezifische Ineffizienzen,
sondern kompensiert als empirischer Skalierungsfaktor auch eine ungenaue Normierung der Erzeugungsleistung.
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Der Losungsalgorithmus geht auf Vorarbeiten von Dennis et al. (1981) zuriick. Ziel ist es
Peas.cs durch Iterationen in den Parametern ¢,  und VF so zu beschreiben, dass die quadratische
Abweichung zwischen Peqs,cs und Pyip o minimiert wird. Hierfiir wird nach dem erstmaligen
Funktionsaufruf mittels dem durch die Startwerte definierten Punkt im Losungsraum die Taylor
Niherung bis zum zweiten Glied berechnet. Allerdings werden nur die Terme in der Hesse-
Matrix beriicksichtigt, die Ableitungen erster Ordnung enthalten. Terme, die Ableitungen zweiter
Ordnung enthalten, werden durch einen adaptiv gewidhlten Term angendhert. Fiir die dadurch
erreichte Niherung wird der Minimalwert bestimmt (siehe auch Gaul3-Newton-Verfahren) und
anschlieBend die nichste Iteration ausgehend von den zugehorigen Parameterwerten gestartet.
Das Abbruchkriterium gilt als erfiillt, wenn sich der Zielwert von Iteration zu Iteration um nicht

mehr als 1le—5 &dndert.

Erfahrungen bei der Umsetzung des NLS Losungsalgorithmus zeigen, dass dieser den Ver-
lustfaktor VF so bestimmt, dass die simulierte Clear Sky Leistung Py, ¢s in der Nihe des Mit-
telwertes der detektierten Clear Sky Leistung Pyeus.cs liegt. Damit werden die Fehlerquadrate
minimiert. Realistischer ist jedoch, dass Py;y, s eine duBere Begrenzung der gemessenen Leis-
tungswerte darstellt. Daher wird der Verlustfaktor VF in einem zweiten Schritt so lange iteriert,

bis Pyipm s groBer als 95 % aller Werte von Peqs s 18t

5.4 Qualitatskontrolle der PV-Leistung

Nachdem die Clear Sky Leistung Py, s mithilfe der parametrierten Stammdaten nun simuliert
werden kann, wird diese innerhalb der QKPV Routine verwendet. Von groBer Bedeutung ist
hierbei der Clear Sky PV Index k,,, entwickelt in Engerer und Mills (2014):

kpy = ;: ’”m (5.3)

Die QKPYV ist in zwei Hauptkategorien, ndmlich den anlagenspezifischen und anlageniiber-
greifenden Analysen aufgeteilt. Zahlreiche Tests und Schwellenwerte basieren auf der in Ab-
schnitt 5.1.2 vorgestellten Literatur und werden nachfolgend vorgestellt. Zusétzlich ist in Tab. 5.2
eine Ubersicht aller Tests gegeben. Generell werden verdichtige Zeitschritte mit diesen Tests le-
diglich markiert und es obliegt dem Anwendungsfall, wie damit verfahren wird. Ein Test gilt

hierbei als nicht bestanden, wenn eine der nachfolgenden Ungleichungen nicht erfiillt wird.
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5.4.1 Anlagenspezifische Analysen
5.4.1.1 Physikalische Begrenzungen

Physikalische Limitierungen werden hiufig in der Qualitéitskontrolle von Strahlungsdaten einge-
setzt und lassen sich gut auf die PV-Leistung iibertragen. Long und Shi (2006) etwa verwenden
die extraterrestrische Strahlung /,;, und den Zenitwinkel der Sonne 6z, um eine Obergrenze fiir

die horizontale Globalstrahlung G, zu realisieren:

G, < 1.5-1,,-cos'? 6. (5.4)

Zudem wird eine negative Untergrenze von —4 W /m? vorgestellt. Ubertragen auf die PV-
Leistung ist eine physikalische Ober-und Untergrenze ebenfalls sinnvoll. Da die PV-Leistung
allerdings von der Modulausrichtung abhiingt, wird der Zenitwinkel 67 durch den Einfallswinkel

0 ersetzt:

Preas < 1.5-1,,-cos'? 0, (5.5)

wobei I, in diesem Fall in der Einheit kW / m? gemessen wird, um in einem #hnlichen Werte-
bereich wie die normierte Leistung P, zu sein. Eine solche Obergrenze ist allerdings nur dann
sinnvoll, wenn die direkte Komponente der Strahlung das Modul erreichen kann. In Anlehnung
an die Erkenntnisse aus Kapitel 4 ist diese Obergrenze nur fiir 6 < 85° wirksam. Als Unter-
grenze fiir die PV-Leistung wird tagsiiber zudem ein Wert von 0 angesetzt. Um auch noch eine
potentielle PV-Leistung in der Dimmerung nach Sonnenuntergang zuzulassen, wird hierbei eine
Winkelbeschrinkung von 6, < 95° eingefiihrt. Fiir alle Nachtwerte (6, > 95°) muss zudem gel-
ten, dass diese einen Wert von 0 berichten. Die in diesem Abschnitt vorgestellten Tests werden

nachfolgend als ,,Obergrenze*, ,,Untergrenze‘ und ,,Nachtwerte* bezeichnet.

5.4.1.2 Energetischer Tagesquotient

In Journée und Bertrand (2011) wird ein Test vorgestellt, mit dem stark bewdlkte Tage identifi-
ziert werden konnen, indem das tigliche Mittel aus gemessener und extraterrestrischer Strahlung
verglichen wird. Ein dhnlicher Test ist fiir PV-Anlagen sehr interessant, lassen sich dadurch doch
auch Tage mit Schneebedeckung oder Modulausfillen identifizieren. Hierbei wird jedoch die ex-
traterrestrische Strahlung durch die simulierte Clear Sky Leistung Py;y, ¢ ersetzt, die priziser das

tagliche energetische Potential wiedergibt. Zudem wird nicht das tdgliche Mittel, sondern die tig-
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liche Summe verglichen, sodass der energetische Tagesquotient r;, (Engerer und Wellby, 2014)

wie folgt berechnet werden kann:

- Zthl Pmeas

— : (5.6)
ZZT:] Psim,cs

T'de
Basierend auf empirischen Erfahrungswerten und unter Beriicksichtigung des Umstandes, dass
die Verwendung von Py;, s anstelle von I, tendenziell zu hheren Werten fiihrt, ist der Schwel-

lenwert gegeniiber Journée und Bertrand (2011) auf den nachfolgenden Wert leicht erhoht:
rge > 0.05. (5.7)

5.4.1.3 Maximalwerte von &,

In einigen Publikationen zur Qualititskontrolle der Strahlung® werden der Klarheitsindex k; oder
der diffuse Strahlungsanteil k; in Tests verwendet. Die Parallelen zum Clear Sky PV Index k),
sind ganz offensichtlich, auch wenn Erkenntnisse aus Wilcox und McCormack (2011) nicht di-
rekt tibertragen werden konnen, da hierbei mehrere Indizes miteinander verglichen werden. Al-
lerdings eignet sich kj, gut, um den meteorologischen Zustand abzubilden und eine Grenzwert-

verletzung zu detektieren.

Da Pyip s gewissermallen als Obergrenze angesehen werden kann, ist ein kj, > 1 generell
kritisch. Allerdings sind mit der Simulation der Clear Sky Strahlung und der PV-Leistung auch
Unsicherheiten verbunden. Engerer und Xu (2015) zeigt beispielsweise, dass bei dem Clear Sky
Modell von Rigollier et al. (2000) ein MBE,,; zwischen 0 — 5% und RMSE,,; von 5 —10%
auftreten kann. Weitere Unsicherheiten sind mit der Simulation der PV-Leistung selbst durch
etablierte Modelle verbunden und fiihren zu einem RMSE,,; von ca. 3% (Cameron et al., 2011).

Aus diesem Grund wird nachfolgende Obergrenze eingefiihrt.

kpy < 1.05. (5.8)

Die Unsicherheiten in der Berechnung von k,, wachsen mit steigendem Zenitwinkel an, da
selbst ganz kleine Fehler im zeitlichen Auftreten von Py, s durch den Quotienten zu sehr gro3en

k,y Werten fiihren kdnnen. Da unbedingt verhindert werden muss, dass Daten félschlicherweise

6 Siehe hierzu u. a.Wilcox und McCormack (2011).
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als verdichtig eingestuft werden, ist der beschriebene Test daher auf Werte von 6, < 85° und
dhnlich wie in (5.5) auf 6 < 85° beschrinkt.

Ein physikalisch moglicher und nicht fehlerhafter Fall in dem regelmiBig k,, > 1 auftreten
sind Zeiten mit Wolkenverstirkungseffekten’. Um zwischen fehlerhaften Uberschreitungen und
Wolkenverstiarkungseffekten zu unterscheiden, ist dieser Test daher mit einer anlageniibergrei-
fenden Analyse in Abschnitt 5.4.2.1 eng verbunden.

5.4.1.4 Persistenz

In Journée und Bertrand (2011) wird ein Persistenz-Kriterium vorgestellt, welches die tégliche
Varianz in Bezug zum tédglichen Mittel und der Standardabweichung setzt. Hierdurch sollen ins-
besondere fehlerhafte Datenlogger detektiert werden, welche entweder eine extrem grof3e oder

extrem kleine Varianz aufweisen. Dieser Test ist wie folgt definiert:

1 Pmeas Pmeas
—_ < < 0. ) .
8(10h)_6( Ioh)_035 (5.9)

(fyees) und o (%) sind hierbei das tigliche Mittel und die Standardabweichung. Die Ober-
grenze wurde trotz der hoheren zeitlichen Auflosung von 5 min statt 10 min aus Journée und

Bertrand (2011) tibernommen und in empirischen Tests nie iiberschritten.

5.4.2 Anlagenubergreifende Analyse

Einige Zweifel an der Qualitit der PV-Leistung lassen sich erst im Vergleich mit anderen An-
lagen ausrdumen. Aus diesem Grund werden nachfolgend drei verschiedene anlageniibergrei-
fende Analysen vorgestellt. In diese Analysen werden alle PV-Anlagen einer Region (Freiburg
oder Canberra) eingebunden. In noch gréeren Regionen sollte jedoch vorab eine distanzbasierte

Auswahl erfolgen.

5.4.2.1 Wolkenverstarkungseffekte

Wolkenverstirkungseffekte werden durch Reflektion der eintreffenden Strahlung an den Seiten
von konvektiven Wolken oder an diinnen Wolken in groen Hohen verursacht und sind ein sehr

gutes Beispiel, an dem der anlageniibergreifende Ansatz vorgestellt werden kann. Analysen zei-

7 Siehe hierzu auch Abschnitt 4.2.
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gen hierbei, dass diese zu Uberschreitungen der Clear Sky Strahlung von iiber 50 % fiihren kon-
nen und zwischen 20 und 140 s andauern (Schade et al., 2007; Pfister et al., 2003). Hohe relative
Verstiarkungen sind dabei vor allem bei geringeren Sonnenhohen zu beobachten. In Engerer und
Mills (2015) und Luoma et al. (2012) wird berichtet, wie wichtig die Beriicksichtigung dieser
Effekte in hochaufgelosten Strahlungs- und Leistungsdaten ist. Simulationsergebnisse in Zehner
et al. (2011) deuten darauf hin, dass Wolkenverstiarkungseffekte kurzzeitig bis zu 30 % hohe-
re Leistungswerte in PV-Modulen verursachen konnen, als sie unter Standardtestbedingungen
auftreten. In Abhéngigkeit der Dimensionierung von Modulen und Wechselrichtern féllt die Er-
hohung der Einspeiseleistung jedoch geringer aus.

Um Wolkenverstiarkungseffekten von den Grenzwertverletzungen in Abschnitt 5.4.1.3 zu un-
terscheiden, wird nachfolgend ein dreistufiges Vorgehen prisentiert. Zunichst wird mittels (5.8)
iiberpriift, welche Zeitschritte den Grenzwert iiberschreiten. In einem zweiten Schritt wird die
Standardabweichung in einem gleitenden Fenster von jeweils 15 min berechnet und Wolkenver-

starkungseffekte identifiziert, wenn

O15min > 0.05. (5.10)

Leistungsdaten welche die beiden obigen Schwellenwerte iiberschreiten werden allerdings nur
dann als Wolkenverstiarkungseffekte anerkannt, wenn sie auch von anderen Anlagen berichtet
werden. Drittens wird daher in einem gleitenden Zeitfenster von einer Stunde iiberpriift, ob auch
andere Anlagen die Schwellenwerte iiberschreiten. Werden in mindestens 1 % aller Datenpunkte
im Zeitfenster einer Stunde Wolkenverstiarkungseftekte detektiert, gilt das Kriterium schlieBlich
als erfiillt. Dieser Schwellenwert bedeutet, dass ungefihr 5-6 Wolkenverstirkungseffekte inner-

halb einer Stunde von unterschiedlichen Anlagen berichtet werden miissen.

5.4.2.2 Fluktuierende Leistung

Bereits in Abschnitt 5.4.1.4 wird die Varianz einzelner Anlagendaten iiberpriift. Im Vergleich mit
anderen Anlagen kann jedoch priziser ermittelt werden, ob die beobachtete Varianz in Uberein-
stimmung mit lokalen meteorologischen Bedingungen auftritt. In Canberra (nicht aber in Frei-
burg) werden grof3e Fluktuationen in den Leistungsdaten mehrerer PV-Anlagen beobachtet. Bei-
spielhaft sind diese in Abb. 5.2a dargestellt. Diese extremen Schwankungen werden durch einen
fehlerhaften Datenlogger verursacht und schwanken zwischen Minimal- und Maximalwerten ste-

tig auf und ab.
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Abb. 5.2: a) Eine sehr hohe Fluktuation der PV-Leistung (schwarz) einer Anlage in Canberra im Jahr 2014
zusammen mit der simulierten Clear Sky Leistungskurve (blau).
b) Zwei weiteren Anlagen in Canberra (rot und griin) zeigen ein normales Verhalten im selben
Zeitraum. Zudem ist die Clear Sky Leistungskurve der Anlagen aus a) in blau hinterlegt. Der
direkte Vergleich zeigt ein auffilliges Verhalten der Anlage aus a), welches nicht durch schwan-
kende meteorologische Bedingungen in diesem Zeitraum erklirt werden kann und mit dem Test-
kriterium in (5.11) aufgedeckt wird.

Wihrend Fluktuationen in der Nacht durch das Kriterium aus Abschnitt 5.4.1.1 detektiert
werden, bleiben die Tageswerte bei den bereits vorgestellten Testbedingungen moglicherwei-
se unerkannt. Zwei andere PV-Anlagen hingegen weisen im selben Zeitraum ein vollig normales
Verhalten in Abb. 5.2b auf und stellen damit eine wichtige Grundlage dar, um fehlerhaften Fluk-
tuationen in Abb. 5.2a aufzudecken.

Grundlage fiir eine Detektion ist die Varianz der einzelnen Anlagen in einem gleitenden Zeit-
fenster zu analysieren und miteinander zu vergleichen. Folglich wird zunéchst die Varianz Gizj
in einem gleitenden Zeitfenster iiber 5 Zeitschritte (25 Minuten) fiir jede Anlage j und dem
Zeitpunkt i berechnet. In einem zweiten Schritt wird dann der Mittelwert der Varianz G_l.z anla-
geniibergreifend berechnet. Zudem kann anlageniibergreifend die Standardabweichung o; durch
die Wurzel aus der Varianz abgeleitet werden. Die Fluktuation einer Anlage j zum Zeitpunkt i

gilt als unkritisch, wenn

67 < 6F+1-4/0?. (5.11)

1

Empirische Erfahrungen zeigen, dass ein Schwellenwert von ¢ = 3 extreme und willkiirliche

Fluktuationen sehr gut filtern kann.
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5.4.2.3 Benchmarking

Die beiden vorausgegangen Tests sind auf Zeitfenster von maximal einer Stunde beschrinkt.
Lingere Analysen wie etwa beim energetischen Tagesquotienten in Abschnitt 5.4.1.2 erdffnen
weitere interessante Filtermethoden. Die Motivation fiir ein Benchmark-Kriterium ist die Erfah-
rung, dass in einigen Zeitreihen immer wieder lingere Abschnitte mit stark verminderter PV-
Leistung auftreten. Solche Zeitrdume sollen durch den Vergleich mit anderen Anlagen detektiert

werden.

Hierfiir wird ein gleitendes Mittel tiber 10 Tage fiir den energetischen Tagesquotienten r;, aus
(5.6) berechnet. Daraus wird anlageniibergreifend ein Mittelwert gebildet. Weicht das 10-tdgige
Mittel 74, ;; einer Anlage j zu einem Zeitpunkt i vom anlageniibergreifenden Mittel 74, ; um mehr

als 0.2 (in beide Richtungen) ab, wird die betroffene Zeitreihe als auffillig markiert.

|de,ij — Taeil <0.2. (5.12)

5.5 Ergebnisse und Diskussion zur Parametrierung und Qualitatskontrolle

In den nachfolgenden Abschnitten wird zunichst die Parametrierung der Stammdaten in Ab-
schnitt 5.5.1 und dann die QKPV Routine fiir die Region Freiburg in Abschnitt 5.5.2 evaluiert.
Abschlieend findet eine kritische Wiirdigung der entwickelten Methode in Abschnitt 5.5.3 statt
und es werden einige vielversprechende zukiinftige Entwicklungsschritte skizziert. Da fiir die
Bestimmung der statistischen Clear Sky Kurve aus Abschnitt 5.3.1 ein Vorlauf von 30 Tagen
notig ist und das Jahr 2010 damit nicht vollstédndig analysiert werden konnte, beschréinkt sich die
Diskussion der Ergebnisse auf die Jahre 2011 bis 2014. Die Berechnung der Clear Sky Kurve
beginnt hierfiir im Dezember 2010.

5.5.1 Evaluation der Parametrierung

Abb. 5.3 zeigt die Ergebnisse der Parametrierung von 45 PV-Anlagen in den Jahren 2011 bis
2014. Der Farbverlauf ist ein Indiz fiir die Wahrscheinlichkeit des Auftretens. Sowohl das 25.,

50. und 75. Perzentil sind durch rote Linien gekennzeichnet.

Der Verlustfaktor VF verbleibt fiir das 25. und 75. Perzentil stets in einem Bereich zwischen
0.8 und 0.9 (Abb. 5.3a). Insgesamt gibt es nur wenig Fluktuation zwischen den Jahren und PV-
Anlagen. Sehr auffillig ist jedoch ein kontinuierlicher Riickgang des Verlustfaktors, welcher
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Tab. 5.2: Die QKPV Routine wendet verschiedene anlagenspezifische (AS) und anlageniibergreifende
(AU) Testkriterien an. Detaillierte Erlduterungen hierzu sind in diesem Kapitel gegeben. Die
Nachtwerte sind auf den Zeitraum mit 6, > 95° beschrinkt. Alle anderen Testkriterien gelten
hingegen fiir 67 < 95°, falls nicht anders gekennzeichnet. Auflerdem sind die beiden Kriterien
»Maximalwerte von kj," und ,,Wolkenverstirkungseffekte“ miteinander verkniipft. Folglich wird
die PV-Leistung nur dann als potentiell kritisch markiert, wenn kp, > 1.05 erfiillt ist und kei-
ne Wolkenverstiarkungseffekte in anderen Anlagen berichtet werden. Alle Testkriterien sind so
formuliert, dass Daten welche sie verletzen, als potentiell kritisch markiert werden.

Bezeichnung

Beschreibung

Kriterium

AS: Obergrenze
AS: Untergrenze

AS: Nachtwerte

AS: Energ. Tagesq.

AS: Max. von kj,

Vergleich der PV-Leistung mit der ex-
traterrestrischen Strahlung
Untergrenze der PV-Leistung fiir Ta-
geswerte

Begrenzung der PV-Leistung in der
Nacht auf 0-Werte

Tage mit einem niedrigen Energiewert
werden detektiert
Obergrenze der PV-Leistung, ausge-

Pmeas < 1.5 : IOh . C0S12 6
N6 < 85°
Pmeas > 0

Preas = 0N 0z > 95°

ZtT=1 Preas
S >0.05
Zthl Psim,cs

kpy < 1.0516.,6 < 85°

driickt in &,

AS: Persistenz (Feas) < g (Fmeas) < 0.35

I oh I oh

oo|—

Uberpriift die Variabilitit von P,,.q in-
nerhalb festgelegter Grenzwerte

Priift ob Wolkenverstiarkungseffekte in
verschiedenen Anlagen auftreten

Priift ob eine hohe Fluktuation der PV-
Leistung anlageniibergreifend auftritt
In einer mehrtigigen Analyse wer-
den Abweichungen durchschnittlicher
Leistungswerte detektiert

Details hierzu in Ab-

schnitt 5.4.2.1
o} <G_l-2—|-t- \/0?

ey — Faedl < 02

AU: Wolkenverst.

AU: Flukt. Leist.

AU: Benchmarking

auch als MaBstab fiir die Effizienz einer PV-Anlage gesehen werden kann. Offensichtlich nimmt
die Effizienz der PV-Anlagen zwischen 2011 und 2014 mit durchschnittlich 0.5 % pro Jahr ab.
Dieser Riickgang stimmt exakt mit der in Jordan und Kurtz (2013) und Miiller et al. (2016) be-
richteten Degradation von PV-Anlagen iiberein. Diese Beobachtung unterstreicht die Qualitét der
Parametrierung, die offenbar prizise genug ist, um selbst kleine Verinderungen zu detektieren.
Der Verlustfaktor VF scheint dariiber hinaus ein sehr guter Indikator fiir Ineffizienzen in einer
PV-Anlage zu sein und kann daher im Hochrechnungsverfahren zur Kalibrierung von Anlagen

eingesetzt werden.

In Abb. 5.3b ist die Differenz zwischen dem Normalenvektor der gegebenen und simulierten

Modulausrichtung abgetragen. Abgesehen von einigen kleinen Ausreiflern, welche mal3geblich
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Abb. 5.3: (a) zeigt den Verlustfaktor VF und (b) den Unterschied im Normalenvektor der gegebenen und
simulierten Modulausrichtung fiir alle 45 Anlagen im Verlauf der vier unabhingig voneinander
analysierten Jahre 2011-2014. Jede Anlage ist durch eine graue Linie abgebildet. Zudem sind
das 25., 50. und 75. Perzentil als rote Linien eingezeichnet. Der Farbverlauf von weil3 nach oran-
ge spiegelt die Wahrscheinlichkeit des Auftretens wider.

durch groBere Liicken in den PV-Leistungsdaten erzeugt werden, bleibt die Prizision der Pa-
rametrierung in einem engen Bereich. Diese Ergebnisse waren zudem Anlass, die in Tab. 3.1
angegebenen Azimutwinkel kritisch anhand von Satellitenbildern zu tiberpriifen. Dabei konnten
einige Ungenauigkeiten korrigiert werden, welche durch die in diesem Kapitel vorgestellte Pa-
rametrierung korrekt ermittelt werden. Tatsédchlich ist es fiir einen Installateur trotz grofer Sorg-
falt nicht immer ganz einfach den korrekten Azimutwinkel zu ermitteln, da Kompassmessungen
durch Blitzableiter und andere elektromagnetische Quellen verfilscht werden konnen. Bei Nei-
gungswinkeln ist eine solche Nachpriifung leider nicht moglich, aber auch hier sollte mit kleinen
Ungenauigkeiten gerechnet werden. Insgesamt muss daher bei der gegebenen Modulausrichtung
von kleinen Unsicherheiten ausgegangen werden, sodass eine durchschnittliche Differenz von

rund 4° ein sehr guter Wert der simulativen Parametrierung ist.

Eine weitere Analyse hat den Einfluss der Distanz zwischen der Temperaturmessung an der
Wetterstation und den Anlagenstandorten auf die Préazision der Parametrierung untersucht. Hier-
bei wurde ein Korrelationskoeffizient T von 0.07 — 0.22 fiir den Zeitraum 2011-2014 ermittelt
der somit nur einen @uBlerst schwachen Zusammenhang belegt. Daraus kann geschlussfolgert
werden, dass ein exakter Wert der Umgebungstemperatur 7;,,, von untergeordneter Bedeutung
ist. Es ist daher vorstellbar, dass dieser etwa durch einen Wert aus einem numerischen Wettermo-
dell oder gar aus langjdhrigen klimatologischen Erhebungen ersetzt werden kann, sofern keine

lokalen Messungen vorhanden sind.
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5.5.2 Evaluation der QKPV Routine

Die Parametrierung der Modulausrichtung und des Verlustfaktors ermoglichen eine prizise Si-
mulation der Clear Sky Leistung Py 5. Da Pyip o5 das anlagenspezifische Potential bei einem
wolkenfreien Himmel beschreibt, kann es in Tests als Obergrenze oder Referenzwert eingesetzt
werden. Durch die QKPV Routine konnen damit ungewohnliche Leistungswerte zuverlédssig de-
tektiert und markiert werden. Generell ist die Routine so ausgelegt, dass die Schwellenwerte je

nach Anwendungsfall und zeitlicher Auflésung angepasst werden kénnen.

In Abb. 5.4 werden einige Ergebnisse der QKPV Routine vorgestellt. Abb. 5.4a zeigt eine zu-
fillige Auswahl von kj,, Werten als Funktion des Zenitwinkels 6. Die Rohdaten sind hierbei in
schwarz und durch die Testkriterien markierten Daten in rot abgebildet. Rot markierte Daten-
punkte konzentrieren sich hierbei auf kleine k,, Werte und hohe Zenitwinkel. Viele Punkte, wel-
che die Obergrenze (blaue Linie) von 1.05 iiberschreiten, sind nicht markiert, da Wolkenverstér-
kungseffekte von anderen Anlagen berichtet wurden. Ein Beispiel fiir Wolkenverstirkungseffekte
ist zudem in Abb. 5.4b gegeben und zeigt die simulierte Clear Sky Leistung Py, s Zusammen

mit den gemessenen Leistungswerten Peq;-

- Pmeas
o | R
— sim,cs
Lf_? 4 Wolkenverstarkungseffekte
T | I
5 o - ; oP
=
O. - o ©o |
a — o o
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(a) Rohdaten (schwarz) und markierte Daten (rot) (b) Wolkenverstirkungseffekte bei Anlage 44

Abb. 5.4: a) Rohdaten (schwarz) und markierte Daten (rot) basierend auf den berechneten &, Werten in
Abhingigkeit des Zenitwinkels der Sonne 67 fiir eine zufillige Auswahl von Daten des Jahres
2014. Die blaue Linie steht fiir die Obergrenze von kj, mit 1.05. Nicht markiert sind oberhalb
dieser Grenzlinie nur Werte, bei denen Wolkenverstiarkungseffekte vermutet werden. Markiert
werden zudem zahlreiche Werte mit sehr kleinen &, Werten und groen Zenitwinkeln. Anmer-
kung: Aufgrund der Vielzahl von Datenpunkten wurden aus Darstellungsgriinden zufillig 1/90
aller Werte ausgewéhlt und visualisiert
b) Wolkenverstiarkungseffekte bei Anlage 44, die mit der Methodik aus Abschnitt 5.4.2 identifi-
ziert wurden.
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Tab. 5.3: Relativer Anteil der Datenpunkte, welche durch eines der Testkriterien markiert wurden. Hier-
bei wurden zunichst alle anlagenspezifischen und dann die anlageniibergreifenden Analysen
durchgefiihrt. Die einzelnen Tests sind teilweise auf unterschiedliche Tageszeiten beschriankt und
Details hierzu in Tab. 5.2 genannt. Des Weiteren hiingen die Tests ,,Maximalwerte von k," und
»Wolkenverstdrkungseffekte®, wie in Abschnitt 5.4.2.1 beschrieben, voneinander ab. Der rela-
tive Anteil ist aus einer Gesamtzahl aus rund 4.7 Millionen Datenpunkten pro Jahr berechnet.
AuBerdem ist die durch die Tests betroffene Energiemenge dargestellt.

Test 2011 2012 2013 2014
Obergrenze 0.02 002 0.02 0.02
Untergrenze 0.02 002 0.06 0.02
Nachtwerte 0.82 099 080 0.12
Energetischer Tagesquotient | 2.37 1.82 3.38 2.18
Maximalwerte von 1.19 086 0.77 0.78
Persistenz 0.00 0.00 0.00 0.00
Wolkenverstiarkungseffekte 1.94 187 202 198
Fluktuierende Leistung 0.00 0.00 0.00 0.00
Benchmarking 145 067 040 043
Energiemenge markiert 6.34 445 3.64 3.25

Eine Ubersicht iiber die durch die QKPV Routine markierten Leistungsdaten ist in Tab. 5.3
gegeben und wird durch zwei Fallbeispiele in Abb. 5.5 erginzt. Tab. 5.3 zeigt viele Datenpunkte
(ca. 1.8 —3.4 %), die aufgrund eines niedrigen energetischen Tagesquotients r;, markiert wurden.
Diese Ereignisse treten vornehmlich in den Wintermonaten auf und sind in vielen Féllen eine
direkte Folge schneebedeckter Module. Abb. 5.5b zeigt die gemessene Leistung P.q5, Welche
an zwei aufeinander folgenden Tagen im Januar 2011 aufgrund eines niedrigen energetischen
Tagesquotienten r;, markiert wurde. Im selben Zeitraum stieg die Umgebungstemperatur 7,
von —5°C auf 15°C an, was potentiell zur Schneeschmelze verbunden mit dem Leistungsanstieg

am dritten Tag gefiihrt hat.

Ein Anteil von rund 0.8 — 1.2% der Daten wurde wegen Uberschreitung des maximalen kpy
Wertes von 1.05 markiert und féllt nicht mit Wolkenverstirkungseffekten (ca. 1.9 —2.0% al-
ler Zeitschritte) zusammen. Diese Ereignisse treten vornehmlich bei hohen, aber auch einigen
niedrigen Leistungswerten auf (siche Abb. 5.5a). Letztere sind, wie in Abb. 5.4a skizziert, mit

einem hohen Zenitwinkel (67 > 75°) verbunden. Eine prizise Berechnung von &, ist bei solch
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Abb. 5.5: Der Verlauf der PV-Leistung P45 als graue Linie zusammen mit den Zeitpunkten, welche
durch eines der verschiedenen Testkriterien der QKPV Routine aus Tab. 5.2 markiert wurden.

hohen Zenitwinkeln (sieche Abschnitt 5.4.1.3) erschwert® und wurde bereits in Engerer und Mills
(2015) diskutiert. Die Festlegung des Schwellenwertes aus Abschnitt 5.4.2.1 auf 1% hat grof3e
Auswirkungen auf den relativen Anteil der beiden voneinander abhingigen Testkriterien. Eine
Erhohung auf 5 % hat zur Folge, dass der relative Anteil der Wolkenverstiarkungseffekte auf 1%

sinkt, wéhrend der Anteil der kritischen kj,, Werte dann auf ca. 2 % steigt.

Abb. 5.5a ist zudem ein gutes Beispiel fiir Zeitschritte, die durch das Benchmarking-Kriteri-
um markiert werden konnen. Fiir einen Zeitraum von ca. zwei Monaten im Spitsommer 2012
weist die in dieser Abbildung dargestellte PV-Anlage 39 einen ungewdhnlichen Riickgang in der

Leistung auf. Insgesamt treten dhnliche Félle in rund 0.4 — 1.4 % aller Zeitpunkte auf.

Dariiber hinaus treten in ca. 0.1 — 1.0 % aller Zeitpunkte Leistungswerte in den Nachtstun-
den auf, die von 0 abweichen. Wenige Zeitpunkte weisen zudem Grenzwertverletzungen der
oberen und unteren Schwellenwerte auf. Fluktuierende Leistungsdaten und Daten, welche das
Persistenz-Kriterium nicht erfiillen, wurden im Freiburger Datensatz nicht gefunden und nur in
Canberra beobachtet. Insgesamt wurden durch die verschiedenen Testkriterien rund 3.3 — 6.2 %
der energetischen Erzeugung markiert. Ausgenommen hiervon sind Wolkenverstarkungseffekte,

die nur in Kombination mit dem Kriterium ,,Maximalwerte von k,,"verwendet werden.

8 Selbst kleinste zeitliche Ungenauigkeiten und eine daraus folgende Unterschitzung von Py, s konnen zu unrealistisch
hohen k,, Werten fiihren.
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5.5 Ergebnisse und Diskussion zur Parametrierung und Qualititskontrolle

5.5.3 Kritische Auseinandersetzung und zukunftige Entwicklungen

Das iibergeordnete Ziel in diesem Kapitel besteht darin, einen ganzheitlichen Ansatz zu entwi-
ckeln, der sowohl die Stammdaten parametriert als auch eine QKPV Routine anwendet. Bei der
Konzeption dieses Verfahrens wurde darauf geachtet, dass der Algorithmus eine robuste Struk-
tur aufweist und nur wenige modellexogene Parameter benotigt. Gegeniiber zahlreichen ande-
ren Ansdtzen aus der Literatur werden aufwendige und lokal nur selten vorhandene Strahlungs-
messungen durch die simulierte Clear Sky Strahlung ersetzt. Der einzige weiterhin benotigte
meteorologische Parameter ist die Umgebungstemperatur 7,,,, die aber auch aus numerischen
Wettermodellen oder klimatologischen Daten erschlossen werden kann (siehe Abschnitt 5.5.1).
Mogliche Modellerweiterungen wurden in der Parametrierung stets vor ihrem Einfluss auf die
Genauigkeit des Verfahrens ausgewihlt. Hierbei hat sich etwa gezeigt, dass die Beriicksichti-
gung von Reflektionen der Direktstrahlung an der Moduloberfliche (Yang et al., 2014) zu keiner
Verbesserung bei der Bestimmung der Modulorientierung fiihrt. Zudem wird die ohnehin fast
vernachlédssigbare reflektierte Strahlungskomponente nicht einbezogen. Dariiber hinaus wurden
wihrend der Entwicklung zahlreiche Kombinationen aus Modellparametern und Schwellenwer-
ten empirisch getestet. Die finale Festlegung dieser Modellparameter und Schwellenwerte wurde

so gewihlt, dass keine unrechtméfige Markierung durch die Filterkriterien erfolgt.

Motiviert durch die Erfahrungen in der Entwicklung, konnten einige vielversprechende me-

thodische Weiterentwicklungen identifiziert werden, die nachfolgend vorgestellt werden.

1. Ausgleich zyklischer Reduktionen: Viele PV-Anlagen unterliegen zyklischen Einfliisse
wie einer wiederkehrenden Verschattung oder jahreszeitabhdngigen Unterschieden. An-
ders als die durch den Verlustfaktor VF beriicksichtigten leistungsmindernden Einfliisse
betreffen diese zyklischen Reduktionen einzelne Zeitpunkte unterschiedlich stark. Erste
Ergebnisse aus (Engerer, 2015a) zeigen, wie durch die 30-tdgige Analyse des 90. Perzen-
tils von k, solche Ereignisse nicht nur identifiziert, sondern auch simulativ ausgeglichen
werden konnen. Diese auch als Tuning bezeichnete Idee wird daher in Killinger et al.
(2017a) aufgegriffen und weiterentwickelt. Die kombinierte Anwendung der in der vor-
liegenden Arbeit entwickelten QKPV Routine zusammen mit der Methodik aus Killinger
et al. (2017a) verbessert die Hochrechnung fiir eine Testregion in Canberra, Australien
signifikant. Der RMSE,,; féllt von 46.5% auf 21.9% und der Korrelationskoeffizient T
erhoht sich von 0.767 auf 0.919. Speziell in einer Hochrechnung kann damit die Repri-
sentativitit von Referenzanlagen deutlich erhoht werden.

2. NLS Losungsalgorithmus erweitern: Verschiedene Varianten des NLS Losungsalgorith-

mus zeigen, dass dieser nicht nur in der Lage ist die Modulausrichtung, definiert durch
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o und B sowie den Verlustfaktor VF, zu bestimmen, sondern auch die Modellkoeffizi-
enten /o — /5. Die Prizision bleibt dabei vergleichbar zu den Ergebnissen aus Abb. 5.3b.
Der Verlustfaktor VF wird bei diesem Ansatz iiberfliissig und wird in der Bestimmung der
Modellkoeffizienten [y — [5 bereits berticksichtigt. Eine anlagenspezifische Parametrierung
des PV-Modells ist generell duBerst vielversprechend, offenbart aber einige Herausforde-
rungen. Ein groBes Problem der extrahierten Clear Sky PV-Leistung Peqs,c5, Welche in
der Parametrierung verwendet wird, ist, dass diese eben nur einen kleinen Ausschnitt aller
Leistungsdaten reprisentiert. Als Folge sind damit parametrierte quadratische PV-Modelle
hiufig nicht in der Lage den Einfluss der Temperatur oder den Zusammenhang zwischen
kleinen Strahlungs- und Leistungswerten korrekt wiederzugeben. Ein moglicher Ausweg
konnte darin bestehen, gezielt fiir die Bestimmung der Modellkoeffizienten [y — /5 weitere
Leistungswerte zuzulassen oder entsprechende Unter- und Obergrenzen fiir die Koeffizi-

enten einzufiihren.

. Iteration zwischen Parametrierung und QKPV Routine einfiihren: Bei der Entwick-

lung des NLS Losungsalgorithmus wurde dieser anhand zahlreicher simulierter PV-Pro-
file mit Neigungswinkeln zwischen 0° und 75° sowie Azimutwinkeln von Ost bis West
getestet. Der Losungsalgorithmus erreichte bei diesen Profilen eine Genauigkeit von un-
gefdhr 1°. In der Realitit ist der Zusammenhang zwischen Temperatur, Strahlung und Leis-
tung komplexer und von weiteren Einflussfaktoren iiberlagert, sodass die Genauigkeit in
Abb. 5.3b auf durchschnittlich 4° gesunken ist. Eine Iteration zwischen der Parametrie-
rung und QKPV Routine kénnte den Einfluss unbekannter Einflussfaktoren reduzieren,
indem lediglich vorausgewihlte Zeitschritte in der Parametrierung verwendet werden. Ei-
ne solche Iteration und mehrfache Modellkopplung muss jedoch sehr behutsam umgesetzt
werden, um unerwiinschte Komplikationen zu vermeiden. Ein wertvolles Feedback hier-
bei kann die Anzahl der durch die Fehlerkriterien aus der QKPV Routine markierten Zeit-
schritte bieten, da diese durch eine falsch gewdhlte Parametrierung auch unerwartet hoch

ansteigen kann.

Feinere Filterkriterien und Schwellenwerte einfiihren: Eine interessante Erweiterung
der Filterkriterien kann durch eine feinere Differenzierung der Schwellenwerte oder der
Zenitwinkel 67 und Einfallswinkel 0 erreicht werden. Wird diese Differenzierung mit ei-
nem Indikator verkniipft, kann in Abhingigkeit von diesem Kriterium dann der Datensatz

unterschiedlich streng gefiltert werden.

. Umgang mit markierten Leistungsdaten: In der vorgestellten QKPV Routine werden

P,..os Werte ausschlieBlich durch die einzelnen Filterkriterien markiert. Je nach Anwen-

dungsfall muss jedoch iiber Strategien nachgedacht werden, wie mit diesen markierten
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Datenpunkten umgegangen wird. Alternativ zu einer bloBen Markierung kdnnen auffillige
Werte wie in Peppanen et al. (2016) geldscht oder ersetzt werden. Weitere Forschungsar-
beit ist notig, um ein solches Vorgehen zu entwickeln und zudem zwischen Messfehlern

und ungewoOhnlichem Anlagenverhalten zu unterscheiden.

6. Uberpriifung genereller Annahmen: In Abschnitt 5.1.3 sind zentrale Annahmen ge-
nannt, die als Grundlage im vorgestellten Ansatz vorausgesetzt werden. Weiterentwick-
lungen der Parametrierung und der QKPV Routine hingegen sollen auch solche zentrale
Annahmen wie etwa die installierte Leistung oder gegebenen Zeitstempel iiberpriifen und

falls notig korrigieren.

5.6 Zusammenfassung der Parametrierung und Qualitatskontrolle

In diesem Kapitel wird ein in der vorliegenden Arbeit entwickelter zweistufiger Ansatz zur Pa-
rametrierung und Qualititskontrolle der PV-Leistung vorgestellt. Die in Abschnitt 5.3 beschrie-
bene Parametrierung nutzt wolkenlose (Clear Sky) Abschnitte der PV-Leistung in einem NLS
Losungsalgorithmus zur Bestimmung der Modulausrichtung und eines Verlustfaktors. Die Mo-
dulausrichtung wird in einem weiteren Schritt mit dem Verlustfaktor verwendet, um die anla-
genspezifische Leistung unter Clear Sky Bedingungen zu simulieren. Aus dieser und der gemes-
senen Leistung kann der Klarheitsindex der PV-Leistung k,, berechnet werden, der bei zahl-
reichen Analysen in der Qualitdtskontrolle eingesetzt wird. Die Qualitdtskontrolle der PV-Leis-
tung erfolgt anhand von sechs anlagenspezifischen und drei anlageniibergreifenden Tests in Ab-
schnitt 5.4.

Die Parametrierung lédsst sich anhand der Angaben zur Modulausrichtung iiberpriifen und zeigt
eine hohe Ubereinstimmung von durchschnittlich rund 4°. Der Verlustfaktor VF ist ein gutes Maf3
fiir die Effizienz bei der Umwandlung der eintreffenden Strahlung in die PV-Leistung. Im Verlauf
der Jahre wird ein Riickgang von 0.5 % pro Jahr festgestellt, was sehr gut mit Literaturwerten zur

Degradation iibereinstimmt und damit die hohe Genauigkeit des Verfahrens unterstreicht.

Durch die Qualititskontrolle selbst konnen Messfehler und ungewohnliche Leistungswerte
zuverlissig detektiert werden. Je nach Anwendungsfall kann dann dariiber entschieden werden,
wie mit diesen Werten umgegangen werden soll. Insgesamt wurden durch die verschiedenen
Testkriterien rund 3.3 — 6.2 % der energetischen Erzeugung in den Jahren 2011-2014 markiert.
In Abschnitt 5.5.3 erfolgt eine kritische Auseinandersetzung mit dem gesamten Verfahren und es

werden vielversprechende zukiinftige Entwicklungsschritte vorgestellt.
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6 Parametrierung, Interpolation und Kalibrierung in der
Hochrechnung

In den vorigen Kapiteln werden zentrale Module beschrieben, die fiir die in Abschnitt 1.3 de-
finierte Struktur wichtig sind. Hierzu zéhlt die in Kapitel 3 beschriebene Simulation der PV-
Leistung, welche Grundlage fiir die in Kapitel 4 entwickelte Invertierung ist. In Kapitel 5 wird
zudem ein Ansatz zur Kalibrierung der PV-Leistung von Referenzanlagen mittels eines Verlust-
faktors VF vorgestellt. Ein Blick auf Abb. 1.1 offenbart aber auch, dass noch wichtige Modellteile

fehlen, welche in diesem Kapitel behandelt werden:

* Parametrierung von Zielanlagen in Abschnitt 6.1
 Zeitliche Interpolation in Abschnitt 6.2
* Riumliche Interpolation in Abschnitt 6.3

» Kalibrierung von Zielanlagen in Abschnitt 6.4

Das Kapitel schlieBt mit einer kurzen Zusammenfassung in Abschnitt 6.5.

6.1 Parametrierung von Zielanlagen'

Wie die Auswertung in Abschnitt 4.4 zeigt, kann die Beriicksichtigung der Modulorientierung
zu groflen Verbesserungen fiihren. Diese ist fiir die im EEG-Anlagenregister (DGS, 2015) ver-
zeichneten PV-Anlagen allerdings unbekannt. Digitale Hohenmodelle (Englisch: digital eleva-
tion model; DEM) konnen helfen diese Liicke zu schlieen, da die Ausrichtung und Neigung
der Dachflichen oftmals hinterlegt ist. Solche Modelle gibt es héufig fiir einzelne Stidte oder
ganze Bundeslinder.? Dariiber hinaus wird in Mainzer et al. (2016) und Mainzer et al. (2017) ein
universeller Ansatz beschrieben, der Gebdudegrundrisse und Luftbilder analysiert, um die Azi-
mutwinkel von Teildachflichen abzuleiten. Dieser Ansatz kann etwa dann verwendet werden,

wenn keine geeigneten DEM zur Verfiigung stehen.

! Die Methodik stellt eine Weiterentwicklung des in Killinger et al. (2015a) vorgestellten Ansatzes dar.
2 Beispielsweise in Freiburg (Stabsstelle Geodatenmanagement, 2016), Baden Wiirttemberg (LUBW, 2014) oder Bayern
(LDBV, 2015).
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Zahlreiche Publikationen beschiftigen sich mit dem Potential der Solarenergie auf stiadtischen
Dachflichen oder Landflichen. Héaufig werden dabei DEM mit satellitenbasierten Strahlungsda-
ten oder Wetterdaten aus numerischen Modellen verkniipft und die eintreffende Strahlung auf den
Dachfldchen und potentiellen PV-Anlagen berechnet. Freitas et al. (2015) gibt einen sehr weitrei-
chenden Uberblick iiber Publikationen mit ganz unterschiedlicher Komplexitit. Frithe Ansitze
beschrinken sich dabei noch auf 2D Visualisierungen (z. B. Rich et al. (1995)), wihrend aktu-
elle Arbeiten auch komplexere 3D Strukturen (z. B. Hofierka und Karuk (2009), Jakubiec und
Reinhart (2013), Lukac et al. (2013), Strzalka et al. (2012) und Verso et al. (2015)) und selbst die
Strahlung auf vertikalen Fassaden auflésen konnen (z. B. Fath et al. (2015), Catita et al. (2014)
und Redweik et al. (2013)). GroBle Unterschiede zeigen sich insbesondere in der Modellierung
der Strahlung und Verschattung. Einige Publikationen analysieren zudem das Potential groerer
Regionen, deren Unterschied mit steigender Grofe vornehmlich durch unterschiedliche meteo-
rologische Bedingungen und Gelidndestrukturen bestimmt wird (Charabi und Gastli, 2011; Huld
et al., 2010; Siri et al., 2007).

Gegeniiber den in Abschnitt 2.3 prisentierten Hochrechnungsverfahren unterscheiden sich die
aufgezeigten (stddtischen) Potentialanalysen durch einen deutlich hoheren Detaillierungsgrad.
Die sehr hohe Rechenzeit (Fath et al., 2015; Freitas et al., 2015) limitiert die Anwendung in
Hochrechnungsverfahren oder Prognosesystemen aktuell jedoch noch. Aus diesem Grund wird in
Abschnitt 6.1.1 ein selbst entwickelter Ansatz am Beispiel des Stadtkreises Freiburg vorgestellt,
der ein DEM analysiert und zur Parametrierung von PV-Anlagen nutzt. Die Ergebnisse werden

zudem in Abschnitt 6.1.2 analysiert.

6.1.1 Entwicklung einer GIS-basierten Parametrierung

Gegeniiber den vorgestellten wissenschaftlichen Arbeiten zur Potentialermittlung soll die Hoch-
rechnung ausschlieBlich mit den parametrierten Anlagen und ohne weitere Verwendung der
DEM stattfinden. Damit wird eine kurze Rechenzeit unter Verwendung aller relevanten Infor-
mationen aus den DEM gewihrleistet. Zur Parametrierung werden nachfolgende Datenquellen

aus dem Stadtkreis Freiburg verwendet:

* DEM mit Ausrichtung der Dachflichen von Stabsstelle Geodatenmanagement (2016)
* Stammdaten von 2043 PV-Anlagen von TransnetBW GmbH (2014)

* Gebdudeumrisse von OpenStreetMap contributors (2015)

Um die Dachflidche zu lokalisieren, auf der eine PV-Anlage installiert ist, geht der Algorithmus

wie folgt vor:
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1. Die Geo-Koordinaten des Standortes werden aus der Anschrift durch eine automatische

Anfrage iiber die API von Google Maps ermittelt.
2. Der nichstgelegene Gebidudeumriss zu diesen Koordinaten wird ausgewdhlt.

3. Die verfiigbaren Dachfldchen innerhalb dieses Gebdudes werden nach Grée und Ausrich-

tung analysiert.

4. Es werden nur Dachflichen selektiert, welche prinzipiell grof3 genug fiir die PV-Anlage
sind. Hierbei wird konservativ geschitzt, dass pro kWp an installierter Leistung eine Fli-

che von 10m? benétigt wird.

5. Die Dachfliche mit der kleinsten Winkeldifferenz des Normalenvektors zur fiir Deutsch-

land ertragsoptimierten Ausrichtung nach Siid mit 30° (Siri et al., 2007) wird ausgewihlt.

Generell wird angenommen, dass die Ausrichtung der ausgewihlten Dachfliche und die Mo-
dulorientierung der PV-Anlage iibereinstimmen. Es gibt jedoch zwei Sonderfille, bei denen zu-

nichst keine Parametrierung ermittelt werden kann:

* Handelt es sich um ein Flachdach, muss davon ausgegangen werden, dass die PV-Anlage

aufgestdndert ist und somit eine von der Dachflache unabhiingige Orientierung aufweist.

* Der skizzierte Algorithmus kann keine geeignete Dachfliche zu der hinterlegten Anschrift
finden.

In beiden Fillen konnen die bereits erfolgreich parametrierten PV-Anlagen zur Bestimmung
einer Hiufigkeitsverteilung von Neigungs- und Azimutwinkeln verwendet und eine realistische
Ausrichtung damit abgeschitzt werden. Hierbei wird angenommen, dass Neigungs- und Azi-
mutwinkel der bereits parametrierten Anlagen statistisch voneinander abhingig sind. Fiir die
Analyse der Haufigkeitsverteilung wird ein Kerndichteschitzer eingesetzt. Die Neigungs- und
Azimutwinkel von PV-Anlagen der beiden Sonderfille werden dann gemeinsam auf Basis der

Haufigkeitsverteilung geschitzt.

6.1.2 Analysen zur Parametrierung

Von den 2043 PV-Anlagen im Stadtkreis fiihrt das skizzierte Vorgehen bei 1247 Anlagen direkt
zu einer erfolgreichen Parametrierung, welche in Abb. 6.1a dargestellt ist. Weitere 721 Anlagen
sind auf Flachdichern installiert und bei 75 konnte keine geeignete Dachflache lokalisiert wer-
den. Die Modulausrichtung dieser 796 Anlagen wurde somit geschitzt. Das Histogramm fiir alle
2043 PV-Anlagen ist in Abb. 6.1b visualisiert und zeigt nur marginale Unterschiede gegeniiber
Abb. 6.1a.

109



6 Parametrierung, Interpolation und Kalibrierung in der Hochrechnung

©
S
©
=
©
S

260 2 B0- 260
g g g
< < <
%40- 340 340-
(o] (o2 (o]
= c =
=] =) =}
=) > =)
[} [} [0}
220- 220- 220 @
0 g0 0 90 0 g0 0 90 0" g0
Azimutwinkel [°] Azimutwinkel [°] Azimutwinkel [°]
; I u _ f B S u _ : R S u _ |
Dichte 56204 4e-04 6e-04 8e-04 Dichte 56704 4e-04 6e-04 8e-04 Dichte 56204 4e-04 6e-04 8e-04
(a) Direkt parametrierte Anlagen (b) Alle parametrierten Anlagen (c) Die 45 Referenzanlagen

Abb. 6.1: Histogramme der Modulorientierung. In a) sind die 1247 erfolgreich parametrierten PV-An-
lagen abgebildet. In b) sind zusitzlich die auf Basis der Hiufigkeitsverteilung von a) parame-
trierten Sonderfille abgebildet. Insgesamt zeigt das Histogramm damit alle 2043 parametrierten
Anlagen. Zum Vergleich ist das Histogramm aller 45 Referenzanlagen aus der Testregion in c)
dargestellt.

Zum Vergleich ist zudem das Histogramm der 45 Referenzanlagen aus Abschnitt 3.1.1 in
Abb. 6.1c dargestellt. Hierbei besteht bei den Referenzanlagen eine Tendenz zu kleineren Nei-
gungswinkeln. Zudem zeigt sich eine deutliche stirkere Konzentration bei siidausgerichteten An-
lagen mit Neigungswinkeln zwischen 20° und 30° als bei den parametrierten PV-Anlagen. Diese
systematischen Unterschiede in der Modulausrichtung unterstreichen wie wichtig es ist, diese

mit dem in Kapitel 4 skizzierten Verfahren zu korrigieren.

Eine genaue Validierung des vorgestellten Algorithmus hingegen ist schwierig. Diese ist prin-
zipiell nur anhand von Anlagen moglich, von denen die Ausrichtung bekannt ist. Von den im
Rahmen dieser Arbeit verwendeten Referenzanlagen sind die Geo-Koordinaten zwar bekannt,
die installierte Leistung als Parameter zur Auswahl von Dachflichen und die genaue Adres-
se hingegen nicht. Eine manuelle Uberpriifung der Anlagenstandorte zeigt zudem, dass diese
unverhiltnismiBig oft auf 6ffentlichen Gebiduden wie Schulen, Universititen, Klidranlagen und
sogar einem Fullballstadion angebracht sind. Typische Ein- oder Mehrfamilienhduser mit einem
Satteldach sind hingegen unterreprisentiert. Diese ¢ffentlichen Gebdude sind in ihrer Dachgeo-
metrie hiufig iberaus komplex und werden in dem zugrunde liegenden DEM leider vielfach in
sehr kleine Fragmente zerteilt. Dadurch muss von einer verstdrkten Diskrepanz zwischen Real-
und Modellwerten beim DEM ausgegangen werden. Insgesamt ist damit sowohl die Parametrie-
rung als auch die Evaluation derselben anhand der 45 Anlagen erschwert. Es ist zudem {iberaus

fraglich, ob diese Anlagen eine statistisch belastbare Grundlage darstellen.

Aus diesem Grund wurde der Algorithmus héndisch anhand von Luftbildaufnahmen und dem

Standort der wihrend der Parametrierung ausgewihlten Dachfldche tiberpriift. Hierbei wird ange-
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6.2 Zeitliche Interpolation

nommen, dass eine PV-Anlage eindeutig als solche bei den Luftbildaufnahmen identifiziert wer-
den kann. Eine solche Uberpriifung lisst zwar keinen Riickschluss dariiber zu, ob die Modulori-
entierung richtig bestimmt wurde. Es kann aber bei korrekter Identifikation der (Teil-)Dachfliche
davon ausgegangen werden, dass zumindest alle fiir die Parametrierung zur Verfiigung stehenden
Informationen voll ausgeschopft und richtig zugeordnet wurden. Diese manuellen Uberpriifun-
gen an Luftbildaufnahmen zeigen eine sehr hohe Ubereinstimmung bei der ausgewihlten und
tatsdchlichen Position von PV-Anlagen. Grenzen sind dem Algorithmus allerdings gesetzt, wenn
als Anschrift zwar die Adresse des Eigentiimers angegeben wird, die Anlage jedoch an einem an-
deren und unbekannten Standort installiert ist. Solche Fille wurden beispielsweise auf landwirt-
schaftlichen Hofen oder Industriebetrieben mit mehreren Gebiduden festgestellt. Dariiber hinaus
ist die Aktualitét der verschiedenen im Algorithmus eingesetzten Datensitze iiberaus wichtig, da
sonst eine korrekte Zuordnung erschwert wird. In Einzelfillen kann es aus den obigen Griinden
damit zu teils groBen Abweichungen zur Realitit kommen. Da der Algorithmus keine Hinwei-
se auf eine systematische Fehleinschitzung zeigt, wird allerdings davon ausgegangen, dass sich
Abweichungen von einzelnen Anlagen in einem grofleren Portfolio ausgleichen. Somit ist das
Verfahren insbesondere fiir eine grolere Menge an parametrierten Anlagen sehr gut geeignet,

die statistische Wahrscheinlichkeit verschiedener Modulausrichtungen abzubilden.

6.2 Zeitliche Interpolation

Die Abfrage von Leistungswerten aus Referenzanlagen und die daran angeschlossene Simulation
fiihren dazu, dass die augenblickliche PV-Leistung erst mit einer 15 bis 45-miniitigen Verzoge-
rung bei den UNB bestimmt werden kann. Die PV-Leistung wird sich jedoch in dieser Zeitspanne

durch einen verdnderten Sonnenstand sowie meteorologische Einfliisse dndern.

6.2.1 Korrektur tiber die Sonnenposition

Meteorologische Verdnderungen ohne die Verwendung von Wettermodellen oder Satellitenbil-
dern vorherzusehen und ausschlieBlich aus der PV-Leistung mehrerer Anlagen abzuleiten, ist
prinzipiell sehr schwierig und mit hohen Unsicherheiten verbunden. Sehr gut abschétzbar ist
allerdings der von einem Standort und der Uhrzeit abhingige Sonnenstand. Dieser fiihrt insbe-

sondere in den Morgen- und Abendstunden zu gro8en Verdnderungen bei der PV-Leistung.

Da die Hochrechnung der PV-Leistung auf der aus den Referenzanlagen abgeleiteten Global-
strahlung auf der horizontalen Ebene G, beruht, kann die zeitliche Korrektur direkt hier ansetzen.

Das maximale Strahlungsdargebot stellt die am Rand der Atmosphire eintreffende extraterres-
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trische Strahlung dar. Unter Beriicksichtigung der Sonnenposition kann diese auf die horizontale
Ebene umgerechnet werden und wird als /,, definiert. Der Quotient aus G und I, ist in der
Literatur als Klarheitsindex k; bekannt (Liu und Jordan, 1960). Fiir wolkenfreie Tage und da-
mit einer grolen Globalstrahlung ist k; sehr hoch, fiir bewolkte Tage entsprechend klein. Wird
fiir eine Prognose von unverinderten meteorologischen Bedingungen ausgegangen, so kann k;
konstant gehalten werden und fiir den zukiinftigen Sonnenstand ein verindertes /,, berechnet
werden. Daraus lisst sich wiederum die zukiinftige horizontale Globalstrahlung G, abschitzen.
Dieser Ansatz wird hiufig in der Literatur als Persistenzansatz verwendet, um daran die Verbes-

serungen einer Prognose zu evaluieren (Inman et al., 2013; Kiihnert, 2016).

6.2.2 Evaluation der zeitlichen Korrektur

Beispielhaft ist die zeitliche Korrektur fiir den 12. und 30.06.2012 in Abb. 6.2 an der Wettersta-
tion des Fraunhofer ISE dargestellt. Ausgehend von der letzten Messung um 10 Uhr UTC (roter
Punkt) wird die Globalstrahlung mit diesem Verfahren interpoliert und als blaue Linie darge-
stellt. Abweichend davon sind als schwarze Linie die tatsichlich gemessenen Werte eingetragen.
Als Obergrenze ist 1,;, braun-gestrichelt dargestellt. Der Erfolg des Verfahrens hiangt maf3geblich
von der meteorologischen Variabilitit an einem Tag ab. Diese nimmt jedoch bei der Aggregation
auf eine grobere zeitliche und rdumliche Auflosung ab (siehe Abschnitt 4.3), sodass in einem

Hochrechnungsverfahren tendenziell bessere Ergebnisse erwartet werden kdnnen.
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Abb. 6.2: Gemessene und simulierte Globalstrahlung unter Beriicksichtigung der extraterrestrischen Strah-
lung auf der horizontalen Ebene fiir zwei Beispieltage.
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Abb. 6.3: RMSE,,; (a), Korrelationskoeffizient 7 (b) und MBE,,; (c) fiir die auf die Globalstrahlung an-
gewendete zeitliche Korrektur bei unterschiedlicher zeitlicher Aggregation der urspriinglichen
Werte. In gestrichelter Linie sind die FehlermaBle angegeben, wenn die Globalstrahlung unverin-
dert bleibt, also keine Korrektur fiir Zukunftswerte durchgefiihrt wird.

Zusitzlich kann die zeitliche Korrektur an gemessenen Globalstrahlungswerten zwischen 2010
und 2014 in Abb. 6.3 evaluiert werden. Hierfiir werden die 1-miniitigen Messwerte an der Wet-
terstation des Fraunhofer ISE verwendet. Auf Basis des vorgestellten Algorithmus werden dann
die néchsten 15, 30, 45,... 120 min prognostiziert und mit den tatsdachlich aufgetretenen Werten
verglichen. Zur Beurteilung dienen der Korrelationskoeffizient 7, der RMSE,,; und der MBE,,;.
AuBlerdem soll untersucht werden, welche Rolle die zeitliche Auflosung bei den Ergebnissen
spielt. Hierfiir werden die miniitlichen Datensédtze auf 5 min und 15 min aggregiert. Als Ver-
gleichsgrundlage dient ein Szenario bei dem davon ausgegangen wird, dass die Globalstrahlung
unverdndert bleibt. Nichtliche Zeitpunkte mit 6, > 95° sind auch deshalb von der nachfolgenden

Evaluation ausgenommen.

In Abb. 6.3b ist der Korrelationskoeffizient 7 bei einer zeitlichen Interpolation als durchge-
zogene Linie eingezeichnet. In gestrichelter Linie sind auerdem die Fehlermalle ohne zeitliche
Korrektur angegeben. Bei der in der Energiewirtschaft iiblichen 15-miniitigen Taktung wird bei
einer zeitlichen Korrektur von 30 min noch ein durchschnittlicher Koeffizient von 0.93 erreicht
und geht bei 120 min auf 0.87 zuriick. Das gute Abschneiden einer groberen zeitlichen Aggre-
gation gegeniiber der miniitlichen Taktung kann durch eine abgeschwichte Variabilitit erklért
werden, welche in Abschnitt 4.3 bereits thematisiert wird. Denn durch die zeitliche Aggregati-
on werden kurzfristige Schwankungen und Spitzen ausgeglichen und der zeitliche Verlauf har-
monisiert. Ab einem Zeitraum von 30 min zeigen sich insgesamt deutliche Vorteile durch die

Korrektur.
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Vergleichbare Ergebnisse konnen fiir den RMSE,,; in Abb. 6.3a beobachtet werden. Dieser
steigt zunichst relativ rasch an, wobei sich der weitere Zuwachs dann abschwécht. Die zeitliche
Korrektur fithrt wieder zu deutlich besseren Ergebnissen, wobei der Vorteil mit einem wachsen-

den Prognosehorizont immer grof3er wird.

Interessant ist auch die Analyse des MBE,,; in Abb. 6.3c. Dieser sinkt mit zunehmendem Pro-
gnosehorizont bei einer zeitlichen Interpolation, wihrend keine Korrektur einen leichten Anstieg
verzeichnet. Diese systematische Unterschidtzung der tatsédchlichen Globalstrahlung G, durch die

zeitliche Interpolation lédsst sich durch nachfolgende Zusammenhinge erkliren.

* Die gemessene Globalstrahlung Gy, ist kurz nach Sonnenaufgang und kurz vor Sonnenun-
tergang in Abb. 6.2 gegeniiber I, deutlich stirker reduziert, als beispielsweise zur Mit-
tagszeit. Diese Beobachtung ist nicht zufillig, sondern hingt mit Verschattungen aufgrund
von Gebiuden, Hindernissen oder der Topografie zusammen, welche bei einem niedrigen

Sonnenstand eine direkte Einstrahlung auf den Strahlungssensor verhindern.’

* Wird ausgehend von einer stark reduzierten morgendlichen Strahlung die zukiinftige Ent-
wicklung abgeschitzt, fiihrt selbst eine zeitliche Interpolation tendenziell zu einer Unter-
schitzung. Im Extremfall, einer Strahlung von 0 W/ m?, wird dieser Wert mit und ohne

eine zeitliche Korrektur auch fiir die Zukunft prognostiziert.

* Anders hingegen ist der Verlauf am Nachmittag und Abend, wenn die Einstrahlung bedingt
durch den abnehmenden Sonnenstand wieder zuriickgeht. Die zeitliche Interpolation kann
diesen Riickgang wie in Abb. 6.2b gut nachbilden. Findet keine zeitliche Korrektur statt,

wird die Strahlung im Durchschnitt hingegen deutlich tiberschétzt.

« Uber einen langen Zeitraum fiihren diese Unter- und Uberschitzungen bei einem Verfahren

ohne zeitliche Korrektur zu einer leichten systematischen Uberschitzung.

* Eine zeitliche Interpolation hingegen kann zwar diese Unter- und Uberschiitzungen ge-
nerell reduzieren, ihr Verbesserungspotential ist aber bei sehr kleinen Strahlungswerten
begrenzt. In Summe resultiert daraus eine systematische Unterschiitzung insbesondere bei

grofleren Prognosehorizonten in Abb. 6.3c.

Die diskutierten Ergebnisse zeigen, dass das zeitliche Interpolationsverfahren einen verdander-
ten Sonnenstand sehr gut korrigieren kann. Bei gleichbleibenden meteorologischen Verhiltnissen
ist es damit in der Lage, die zukiinftige Globalstrahlung und die im Hochrechnungsverfahren be-

notigte PV-Leistung zu prognostizieren. Da aber meteorologische Verdnderungen nicht beriick-

3 Daher werden niedrige Sonnensténde in vielen Publikationen nicht betrachtet oder wie in Schubert (2012) korrigierende
MafBnahmen ergriffen.
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sichtigt und selbst in Wettermodellen nur unter Unsicherheit abgeschitzt werden konnen, sollte

der Prognosehorizont des vorgestellten Verfahrens so klein wie moglich gehalten werden.

6.3 Raumliche Interpolation?

Mit rdumlichen Interpolationsverfahren konnen aus gegebenen geocodierten Messungen die er-
warteten Werte fiir andere Orte geschitzt werden, fiir die auler ihrem Standort keine weiteren
Informationen vorliegen. Wird dieser Vorgang fiir alle Orte durchgefiihrt, resultieren daraus fla-
chig verfiigbare Werte fiir das gesamte Untersuchungsgebiet. Riumliche Interpolationsverfahren
sind damit ein essentieller Losungsweg, um im Hochrechnungsverfahren die PV-Leistung fiir
Anlagen an unterschiedlichen Standorten simulieren zu konnen, indem die dafiir nétige Global-
strahlung G, rdumlich interpoliert wird. In der Testregion zeigt sich eine starke Verdichtung von
Referenzanlagen im Stadtgebiet Freiburg und vergleichsweise wenigen Anlagen in den landli-
chen Regionen. Vor diesem Hintergrund wird in dieser Arbeit der Frage nachgegangen, welches
der nachfolgenden Interpolationsverfahren zu guten Ergebnissen im vorliegenden Anwendungs-
fall fiihrt:

e IDW-Verfahren von Shepard (1968)
* Kriging-Verfahren von Krige (1951)

* Spline-Verfahren, u. a. von Franke (1982)

Uber die folgenden Erliuterungen hinausgehende ausfiihrliche Beschreibungen der einzelnen
Methoden sowie Empfehlungen zur Implementierung konnen bei Hengl (2009) nachgelesen wer-

den.

6.3.1 Beschreibung von Interpolationsverfahren

Das IDW-Verfahren von Shepard (1968) berechnet Rasterzellwerte mit Hilfe einer linear-gewich-
teten Auswahl von Stichprobenpunkten um die jeweilige Zelle (Kennedy, 2004) und wird héufig
in der Solar- (Saint-Drenan et al., 2011; Schierenbeck et al., 2010) oder Windenergie (Mackensen
et al., 2007) eingesetzt. Je groer dabei die Distanz d zwischen einer Referenzanlage z; und einer

Zielanlage z* ist, desto schwicher wird sie im Vergleich zu anderen Referenzanlagen gewichtet.

4 Eine riumliche Interpolation wird vom Autor der vorliegenden Arbeit erstmals in Killinger et al. (2016d) implementiert.
Diese Publikation stellt daher eine wichtige Grundlage dieses Kapitels dar.
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Uber ein vom Nutzer bestimmtes Gewicht w kann der Einfluss der umliegenden Stichproben-
punkte gesteuert werden. Je niedriger das Gewicht w, desto mehr Einfluss erhalten weiter entfernt
liegende Stichprobenpunkte. Die Distanz zum Referenzpunkt verliert also bei einem niedrigen
Gewicht an Bedeutung, wodurch sich eine glattere Schitzoberflache ergibt. Ist w hoher, flieBen
die Werte der naheliegenden Stichprobenpunkte stirker in die Berechnung ein. Der Standardwert
fiir w ist in Schierenbeck et al. (2010) mit 2.0 beziffert. Die durch das IDW-Verfahren interpo-
lierten Werte befinden sich immer innerhalb der Wertegrenzen der Referenzanlagen (Kennedy,
2004).

Das Kriging-Verfahren wurde von Krige (1951) entwickelt und u. a. in Matheron (1971) aus-
fiihrlich beschrieben. Es ist ein geostatistisches Verfahren, welches mit Autokorrelationen arbei-
tet (Kennedy, 2004). Dieses Verfahren ist im Vergleich zum IDW-Verfahren wesentlich aufwin-
diger und komplizierter, da viele Parameter vom Nutzer vor der Interpolation bestimmt werden
miissen (Hengl, 2009). Das Kernstiick der Kriging-Interpolation ist ein Semivariogramm, in dem
die Semivarianz, also die Differenz zweier Wertepaare, liber die Distanz dieses Paares aufge-
tragen ist. Liegt eine Autokorrelation vor, nimmt die Semivarianz mit der Distanz der Werte-
paare zu. AnschlieBend wird ein Modell (z. B. exponentiell, sphiroidisch, gauf3’sche) durch die
auf diese Weise entstandene Punktewolke gelegt, welches fiir die Interpolation der Oberflache
verwendet wird. Eine durch das Kriging-Verfahren erstellte Oberfliche kann die Grenzen des
Wertebereichs der Referenzpunkte iibertreffen, allerdings wird diese keine der Punkte schneiden
(Kennedy, 2004).

Bei der Interpolationsmethode Spline werden die Werte mittels mathematischer Funktionen
geschitzt, welche exakt durch alle Referenzpunkte verlaufen (Franke, 1982). Die daraus entste-
hende Oberflache kann man sich als flexible Platte vorstellen, die so gebogen ist, dass sie alle
Referenzpunkte schneidet. Dabei versucht das Verfahren die Kriimmung dieser Platte moglichst
gering zu halten. Durch dieses Vorgehen konnen Werte berechnet werden, welche zum Teil deut-

lich iiber bzw. unter den Extremwerten der Referenzpunkte liegen.

6.3.2 Kreuzvalidierung der raumlichen Interpolation

Die verschiedenen rdumlichen Interpolationsverfahren unterscheiden sich in ihren Eigenschaften

und in ihrer Fihigkeit erwartungsgetreue Oberflichen zu schitzen. Die Referenzpunkte miissen
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ein Mindestmal} an Qualitit, Quantitit sowie Dichte und rdumlich gleichmiBiger Verteilung auf-
weisen, um zufriedenstellende Ergebnisse zu erhalten. Je besser diese Eigenschaften der Stich-
probenpunkte sind, desto genauer konnen die Ergebnisse sein. Um die Leistung von Interpolati-
onsmethoden zu priifen, ist die Kreuzvalidierung eines der gingigsten Verfahren (Kohavi, 1995).
Dabei wird die Datenmenge N per Zufall in k < N Teilmengen 71, ..., T} aufgeteilt. AnschlieBend
wird in k Durchldufen eine Teilmenge 7; als Testmenge ausgewdhlt und mit der Trainingsmenge
der verbleibenden Teilmengen eine Interpolation fiir das Untersuchungsgebiet durchgefiihrt. Die
Differenz der geschitzten Werte der Testmenge 7; und ihrer tatsdchlichen Werte gibt den abso-
luten Fehler des k-ten Durchlaufs wieder. Dieses Verfahren wird als k-fache Kreuzvalidierung

bezeichnet.

In dieser Arbeit wird die Leave-one-out-Kreuzvalidierung verwendet, bei der eine komplet-
te Kreuzvalidierung mit allen Referenzpunkten durchgefiihrt wird, also k = N gilt (Kohavi,
1995). Aus den Ergebnissen der Kreuzvalidierung werden der RMSE,,;, Korrelationskoeffizient
7 und der MBE,,; berechnet, um die Interpolationsverfahren zu bewerten. Die hier beschriebenen
Interpolationsmethoden wurden sowohl untereinander als auch mit einer Mittelwertbildung ver-
glichen. Dabei wird der Mittelwert aller Stichprobenpunkte jedoch ohne die jeweilige Testanlage
T; verwendet und mit dem tatsidchlichen Wert von 7; verglichen. Durch den Vergleich mit dem
Mittelwert soll die generelle Aussagefdhigkeit der Interpolationsverfahren im vorliegenden An-
wendungsfall tiberpriift werden. Grundlage fiir den Vergleich ist die horizontale Globalstrahlung
Gy, die mit dem in Kapitel 4 beschriebenen Verfahren mit Modellen von Reindl et al. (1990a)
und Reindl et al. (1990b) aus der PV-Leistung P berechnet und mithilfe des Verlustfaktors VF

aus Kapitel 5 korrigiert wurde.

Die Kreuzvalidierung ist auf 39 Anlagenstandorte beschrinkt, da mehrere Anlagen am selben
Standort (siehe Abb. 3.2) beim Kriging und Spline-Verfahren nicht verwendet werden konnen.
Um moglichst wenige Informationen zu verlieren, wurde deshalb der Mittelwert aus der hori-
zontalen Globalstrahlung Gy, fiir die betroffenen 6 Standorte mit 2 PV-Anlagen vor der Kreuzva-
lidierung berechnet. Die Ergebnisse fiir den kompletten Zeitraum zwischen 2010 und 2014 sind
in Abb. 6.4 dargestellt. Alle Interpolationsverfahren schneiden dabei deutlich besser ab als die

einfache Mittelwertbildung, dhneln sich in den Ergebnissen aber sehr.

Das IDW-Variante mit einem Exponenten von 2.0 zeigt leichte Vorteile gegeniiber den Expo-
nenten 1.5 und 2.5. Diese Erkenntnis stimmt mit den Ergebnissen aus Schierenbeck et al. (2010)
iiberein. Das Spline-Verfahren schneidet von allen Interpolationsverfahren am schwichsten ab
und weist zudem eine groe Varianz auf. Das Kriging-Verfahren hingegen ist in allen untersuch-

ten FehlermaBlen vergleichbar mit dem IDW-Verfahren.
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Abb. 6.4: Boxplots der Fehlermalfe fiir die Kreuzvalidierung der interpolierten Globalstrahlung Gy, fiir den
Zeitraum 2010 bis 2014 und unterschiedliche Interpolationsmethoden. Das Rechteck wird durch
das 25 % und 75 % Quantil an der unteren und oberen Begrenzung sowie dem Median als Linie
in der Mitte aufgespannt. Die dufleren Begrenzungen zeigen den Minimal- und Maximalwert
aller beobachteten Werte.

Das Spline- und Kriging-Verfahren stehen vor groen Problemen, wenn kein eindeutiger statis-
tischer Zusammenhang zwischen der Entfernung und den beobachteten Werten gefunden werden
kann. Erschwert werden diese geostatistischen Analysen daher durch eine rdumliche Konzentra-
tion von Referenzanlagen in Freiburg in Kombination mit den bereits in den letzten Kapiteln be-
obachteten individuellen Anlagenunterschieden. Systematische Unterschiede werden zwar durch
Kalibrierung mit dem Verlustfaktors VF reduziert, konnen aber selbst bei denselben meteorologi-
schen Bedingungen fiir einzelne Zeitpunkte und Anlagen nicht vermieden werden. Daher wurde
in der Entwicklungsphase iiberpriift, ob ein vorheriges Clustern die Ergebnisse moglicherweise
verbessert. Eng aneinander liegende Punkte wurden auf diese Weise zu einem reprisentativen
Punkt zusammengefiihrt. Die Werte innerhalb eines Clusters wurden dabei gemittelt und erst
dann rdumlich interpoliert. Dieses zweistufige Verfahren fiihrte allerdings zu schlechteren Er-

gebnissen bei allen Verfahren und wurde daher nicht weiter verfolgt.

Die Ergebnisse zeigen, dass an einigen Standorten unabhédngig vom eingesetzten Interpolati-
onsverfahren die Strahlung G, nur sehr schwer bestimmt werden kann. Diese Standorte offenba-
ren sich in der vergleichsweisen grolen Streuung der Fehlermal3e oberhalb des 75 % Quantils bei
den RMSE,,.;- und MBE,.;-Werten bzw. unterhalb des 25 % Quantils beim Korrelationskoeffizi-
enten 7. Ganz offensichtlich verhilt sich an diesen Standorten die PV-Leistung P und die daraus

abgeleitete Globalstrahlung G, anders als erwartet.

Die fiinf Anlagenstandorte 10, 11, 30, 33 und 45 (siche Abb. 3.2) weisen die niedrigsten 7T
und hochsten RMSE,,; Werte fiir das IDW 2.0 Verfahren auf, schneiden aber auch bei allen an-
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deren Interpolationsmethoden schlecht ab. Durch ihren relativen Anteil von iiber 10 %, sind sie
somit ganz mal3geblich fiir die aufgefallene breite Streuung in Abb. 6.4 verantwortlich und sollen

nachfolgend niher analysiert werden.

Bei Anlage 10 und 11 fillt auf, dass diese zwar nicht exakt am selben Standort sind, aber nur
wenige Meter voneinander entfernt liegen. Insbesondere beim IDW-Verfahren hat das zur Folge,
dass faktisch keine Interpolation stattfinden kann, sondern Anlage 10 als Simulationsgrundlage
fiir die Abschitzung von Anlage 11 dient und umgekehrt. Fehlerhafte Messwerte oder auch Zeit-
rdume, welche signifikanten anlagenspezifischen Einfliissen unterliegen, werden damit in sol-
chen Konstellationen nicht durch den Einbezug verschiedener Referenzanlagen abgeschwicht.
Anlage 10 etwa hatte im Herbst 2011 eine ldnger anhaltende Leistungsreduktion, wodurch die
tatsidchliche Erzeugungsleistung von Anlage 11 massiv unterschitzt wurde. Eine automatisierte
Qualitédtskontrolle wie in Kapitel 5 kann helfen solche Zeitraume zu detektieren und die rdumli-

che Interpolation sowie die Hochrechnung zu verbessern.

Die Anlagenstandorte 30, 33 und 45 sind allesamt im Freiburger Umland und unterliegen da-
mit tendenziell schon etwas anderen meteorologischen Bedingungen. Anlagenstandort 45 besteht
zudem aus zwei Anlagen, deren Globalstrahlung zuvor gemittelt wurde. Auffillig ist, dass alle
3 Standorte bereits in Tab. 4.2 mit die hochsten RMSE,,; und niedrigsten T Werte aufweisen.
Ganz offensichtlich ist es bei diesen Anlagen besonderes schwer das Anlagenverhalten durch
eine Simulation zu beschreiben. Der zusitzliche Fehlerbeitrag durch Verwendung von Interpo-
lationsverfahren kann zwar nicht eindeutig quantifiziert werden, scheint aber angesichts dieser
Problematik eher gering zu sein. Insgesamt zeichnen sich somit in Abb. 6.4 nicht nur Einfliisse
der Interpolation selbst’, sondern auch Unsicherheiten entlang der gesamten Modellierungskette

von der PV-Leistung P bis zur horizontalen Globalstrahlung G, ab®.

Aufgrund der diskutierten Ergebnisse und signifikanter Vorteile in der Rechenzeit wird in die-
ser Arbeit nachfolgend das IDW-Verfahren mit einem Exponenten von 2.0 verwendet. Es soll
jedoch nicht verschwiegen werden, dass insbesondere das Kriging-Verfahren eine ganze Reihe
von interessanten Varianten offenbart (Hengl, 2009). Drews et al. (2007) beispielsweise verkniip-
fen durch , kriging-of-differences* Messwerte am Boden mit satellitenbasierten Strahlungsdaten.
Im Hinblick auf eine zukiinftige Weiterentwicklung des skizzierten Hochrechnungsverfahrens ist

eine solche Anwendung iiberaus vielversprechend.

5 Sichtbar vor allem durch relative Unterschiede zwischen den Verfahren.
6 Sichtbar in #hnlichen Ergebnissen bei allen Interpolationsmethoden.
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6.4 Kalibrierung von Zielanlagen

Uber den GroBteil der in einem Netzgebiet installierten PV-Anlagen ist wenig bekannt. Typi-
scherweise wird in Hochrechnungsverfahren lediglich die installierte Leistung innerhalb eines
Postleitzahlgebiets verwendet, um die Erzeugungsleistung in diesem Gebiet auf Basis von Re-
ferenzanlagen zu bestimmen. Damit wird die Annahme getroffen, dass sich alle im Netzgebiet
installierten PV-Anlagen dhnlich wie die Referenzanlagen verhalten und ein vergleichbares Leis-
tungsniveau erreichen. Die Realitit ist jedoch komplexer und es kann nicht davon ausgegangen
werden, dass sich alle individuellen Anlagenunterschiede zugunsten einer priazisen Hochrech-
nung durch eine rdumliche Aggregation nivellieren. Insbesondere bei kleineren Regionen muss
sogar damit gerechnet werden, dass die Unterschiede relativ grof3 sein konnten. Aus dieser Mo-
tivation heraus wird in diesem Kapitel ein Verfahren vorgestellt, mit dem alle PV-Anlagen im

Anlagenregister analysiert und kalibriert werden konnen.

Die Griinde fiir eine unterschiedliche Erzeugungsleistung von PV-Anlagen konnen ganz unter-
schiedlicher Natur sein. Einen gro3en Einfluss haben meteorologische Umgebungsbedingungen,
die jedoch insbesondere innerhalb einer Region im Jahresverlauf meist relativ dhnlich sind. Dem
gegeniiber stehen individuelle Einfliisse wie die Modulorientierung, Verschattung, Verschmut-
zung, Degradation, technische Ausfille, Dimensionierung der Komponenten, etc. All diese Ein-
flussfaktoren haben gemein, dass sie ohne gro3eren Aufwand nicht erhoben werden konnen aber

in ihrem Zusammenspiel zu einer ganz unterschiedlichen Effizienz von PV-Anlagen fiihren.

6.4.1 Fallstudie Feuchtwangen

Um den Einfluss der nicht meteorologisch bedingten Faktoren auf die Jahresenergie von PV-
Anlagen zu analysieren, wurde mithilfe eines 3D-Modells (LDBV, 2015) der bayrischen Stadt
Feuchtwangen fiir 171 PV-Anlagen (Bayerische Staatsregierung, 2015) und mit den in Kapitel 3
beschriebenen Modellen eine hochaufgeloste Simulation fiir die Jahre 2013 und 2014 durchge-
fithrt (Kaulich, 2015). Die dabei simulierten Volllaststunden (VLS) sind den gemessenen Werten
(BNetzA, 2015a) in Abb. 6.5 gegeniibergestellt. Die Volllaststunden sind dabei als Quotient der
Jahresenergiesumme und der installierten Leistung einer Anlage definiert. Als meteorologischer
Input dienen 15-miniitige Daten aus dem Online-Portal von Wald et al. (2014).

In der Simulation ist sowohl die unterschiedliche Modulorientierung als auch die gebdude-
bedingte Verschattung beriicksichtigt. Obwohl damit deutlich konkretere Informationen als fiir

eine grofflichige Hochrechnung zur Verfiigung stehen, weichen die simulierten und gemesse-

7 Die Masterarbeit wurde im Rahmen der vorliegenden Arbeit betreut.
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Abb. 6.5: Gemessene und simulierte Volllaststunden in Feuchtwangen fiir die Jahre 2013 und 2014.

nen VLS stark voneinander ab. Die gemessenen VLS streuen in einem deutlich breiteren Bereich
und belegen damit den Verdacht, dass unterschiedlichste, schwer modellierbare Einfliisse dazu

fiihren, dass reale Anlagen unerwartet grole Abweichungen in ihren VLS aufweisen.

In Abb. 6.6 ist zudem das Verhiltnis zwischen den gemessenen und simulierten VLS der Jahre
2013 und 2014 in aufsteigender Reihenfolge des paarweisen Mittelwertes dargestellt. Fiir den
GroBteil der PV-Anlagen bleiben die Werte zwischen den Jahren in einem dhnlichen Bereich. Es
gibt allerdings auch einzelne Anlagen mit stirkeren Unterschieden zwischen den Jahren, welche
beispielsweise durch plotzliche Modulausfille erklirt werden konnen. Insgesamt zeigt Abb. 6.6
jedoch, dass aus dem Vergleich von simulierten mit gemessenen VLS iiber unterschiedliche Jahre
hinweg ndherungsweise ein anlagenspezifischer Korrekturwert beispielsweise durch Mittelwert-

bildung abgeleitet werden kann.

6.4.2 Methodik zur Korrektur von PV-Anlagen im EEG-Register

Ausgehend von den Ergebnissen der Fallstudie in Abschnitt 6.4.1 und auf Basis des Anlagenre-
gisters des UNB TransnetBW wurde daher nach einer Moglichkeit gesucht, wie eine Korrektur
aller dort verzeichneten PV-Anlagen umgesetzt werden kann. Eine detaillierte Simulation wie
am Beispiel von Feuchtwangen ist fiir ein so groBes Netzgebiet mit den aktuell zur Verfiigung
stehenden Daten nicht moglich. Daher wurde ein anlagenspezifisches Verfahren entwickelt, wel-

ches allgemein zugédngliche und groBflichig verfiigbare Inputdaten verwendet.
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Abb. 6.6: Verhiltnis zwischen den gemessenen und simulierten VLS in aufsteigender Reihenfolge der
Mittelwerte. Die Analyse wurde anhand der 171 in Feuchtwangen zur Verfiigung stehenden PV-
Anlagen fiir die Jahre 2013 und 2014 durchgefiihrt.

Typischerweise arbeiten Prognoseanbieter auf Basis der Globalstrahlung, da diese ganz si-
gnifikant die Leistung von PV-Anlagen beeinflusst.® Im jihrlichen Rhythmus verdffentlicht der
Deutsche Wetterdienst (DWD) die Jahressumme der horizontalen Globalstrahlung basierend auf
Wetterstationsdaten und satellitengestiitzten Erhebungen in einer Auflésung von 1km x 1km
(DWD, 2015).

Diese Daten sind eine gute Grundlage, da sie einen direkten Vergleich mit den jdhrlichen VLS
aus dem Anlagenregister zulassen. In Abb. 6.7 ist die Jahressumme von G, beispielhaft fiir die
Jahre 2013 und 2015 in Baden-Wiirttemberg® dargestellt. Hierbei wird ersichtlich, wie grof die
Schwankungen zwischen den Jahren sein konnen. Insbesondere die Regionen um den Bodensee

und im siidlichen Rheingraben zeigen jedoch bestindig die hochsten Werte.

In Abb. 6.8 ist die Methodik zur Berechnung eines anlagenspezifischen Korrekturfaktors KF
dargestellt. Die Methodik durchlduft verschiedene rdumliche Aggregationsstufen. Zunéchst
wird auf Netzebene der Mittelwert der VLS aller in einem Netzgebiet registrierten PV-Anlagen
VLS gem Nerz berechnet. AuBerdem wird der Mittelwert der horizontalen Globalstrahlung Gy, yer,
aus (DWD, 2015) abgeleitet. Dafiir wird der Mittelwert m von jedem Postleitzahlgebiet
mit der Anzahl der in ihm installierten Anlagen gewichtet. Daraus kann dann ein global fiir das

Netzgebiet giiltiger Konvertierungsfaktor X,;,, wie folgt ermittelt werden:

8 Alternativ konnten auch die relativen Auslastungsgrade (normierte Leistung) der Referenzanlagen in einem Postleit-
zahlgebiet verwendet werden. Diese werden von verschiedenen Dienstleistern angeboten.

% Das Netzgebiet des UNB TransnetBW ist in weiten Teilen deckungsgleich mit dem Bundesland Baden-Wiirttemberg
und wird daher aus Visualisierungsgriinden verwendet.
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Abb. 6.7: Jahressumme der horizontalen Globalstrahlung Gy, visualisiert aus Rasterdaten des Deutschen
Wetterdienstes (DWD, 2015).
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Dieser ist zugleich die Grundlage, um mit der durchschnittlichen Globalstrahlung in einem
Postleitzahlgebiet G, prz die durchschnittlichen VLS in einem Postleitzahlgebiet V LSy, prz ana-
log zu (6.2) zu berechnen. VLS, prz ist damit ein Indikator fiir die aus meteorologischer Sicht
zu erwartenden VLS in einem Postleitzahlgebiet. Um die Effizienz einer einzelnen Anlage daraus

abzuleiten, wird anschlieBend der Korrekturfaktor KF' bestimmt

P VLSgem,Indi’ 6.3)

VLSsim,pLz
wobel VLSgem 1mqi die tatsdchlich gemessenen VLS einer Anlage sind. Da der Netzbetreiber
nur einmal im Jahr die Moglichkeit hat die VLS zu bestimmen, kann fiir die ex ante Korrektur
ein Schitzwert f(KF) aus der Analyse der Vorjahreswerte von KF ermittelt werden. In der nach-
folgenden Anwendung wird dabei der Median oder Mittelwert aus KF verwendet, um dann in

einer Simulation die anlagenspezifischen Volllaststunden VLS, 1,q; zu bestimmen.
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Abb. 6.8: Methodik zur Berechnung eines anlagenspezifischen Korrekturfaktors KF' durch Kombinati-
on der Wetterkarten des DWD und des EEG-Anlagenregisters. Die dabei verwendeten Varia-
blen sind wie folgt: Die durchschnittlichen gemessenen VLS aller PV-Anlagen im Netzgebiet
VLSgem, Netz» der anlagengewichtete Mittelwert von Gy, im Netzgebiet Gy, y,;,, der Konvertie-
rungsfaktor X5, die durchschnittliche Globalstrahlung in einem Postleitzahlgebiet G, py 7,
die durchschnittlichen simulierten VLS in einem Postleitzahlgebiet VLS, prz, die gemessenen
(VLS gem,inai) und simulierten (VLS 1n4;) VLS einer Anlage und der anlagenspezifische Kor-
rekturfaktor KF. Fiir eine Korrektur im laufenden Jahr wird KF funktional aus Vorjahreswerten
mittels f(KF) bestimmt.

6.4.3 Anwendung im EEG-Register

Abb. 6.9 zeigt eine Gegeniiberstellung der gemessenen und auf Basis der Globalstrahlung simu-
lierten VLS fiir die Jahre 2012-2015 fiir fast 300.000 PV-Anlagen im Netzgebiet der Transnet-
BW. Eine PV-Anlage erscheint dabei pro analysiertem Jahr einmal in den Abbildungen. Bei der

Analyse des Anlagenregisters zeigten sich unvollstindige oder fehlerhafte Datensétze.

Tab. 6.1: Verschiedene FehlermalBle zwischen den simulierten und gemessenen VLS mit und ohne korrigie-
rende Verfahren.

| RMSErel T MBE,,; MAErel

Unkorrigiert | 0.1820  0.3083 -0.0162 0.1316
Mittelwert 0.0799  0.9078 -0.0005 0.0384
Median 0.0913  0.8786 0.0072  0.0317

Bei einigen Anlagen schwankte die installierte Leistung mit verschiedenen Aktualisierungen
und fast 70 % hatten kein Datum der Inbetriebnahme. Letzteres ist insbesondere dann proble-

matisch, wenn durch die unbekannte Inbetriebnahme in einem analysierten Jahreszeitraum die
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6.4 Kalibrierung von Zielanlagen

gemessenen VLS deutlich reduziert sind und der daraus abgeleitete Korrekturfaktor KF' die Fol-
gejahre unverhiltnismiBig stark veridndert. Daher werden alle Anlagen in ihrem ersten Jahr im

Register oder bei schwankender installierter Leistung nicht in der Analyse beriicksichtigt.

In Abb. 6.9a sind die VLS nur mit dem globalen Konvertierungsfaktor X,;,, simuliert worden.
Die Variation in den simulierten VLS sind strahlungsbedingte Unterschiede zwischen den Jahren
und Postleitzahlgebieten. Der Zusammenhang mit den gemessenen Werten ist relativ gering, was
auch in Tab. 6.1 durch vergleichsweise schlechte FehlermaBle ausgedriickt wird. Vor dem Hin-
tergrund, dass in operational betriebenen Hochrechnungsverfahren (Schierenbeck et al., 2010)
keine anlagenspezifische Korrektur durchgefiihrt wird, muss davon ausgegangen werden, dass

sich dort ein ganz dhnliches Bild zeigt.

Anders hingegen ist die Ubereinstimmung in Abb. 6.9b und Abb. 6.9c. Dort wird der Mittel-
wert bzw. der Median aus den einzelnen KF verwendet, um damit die VLS zu simulieren. Sowohl
in den Abbildungen als auch in den statistischen Fehlermalen zeigt sich dadurch eine signifikante
Verbesserung. Auffillig in Abb. 6.9b sind kleinere Punktewolken unterhalb der Winkelhalbieren-
den, bei denen die Reduktion durch den Mittelwert des anlagenspezifischen Korrekturfaktors KF
offenbar zu hoch ausfillt. Analysen von Einzelféllen zeigen, dass es sich dabei um Anlagen han-
delt, bei denen die VLS in einem Jahr deutlich niedriger sind als sonst. Ein Grund hierfiir konnte
beispielsweise ein Modulausfall sein. Der daraus resultierende Mittelwert fiihrt dann zu einer zu
hohen Reduktion in den Folgejahren. Wird stattdessen der Median verwendet, tritt dieser Effekt
nicht auf (siehe Abb. 6.9¢c). Allerdings iiberschitzt der Median dafiir die VLS in dem Jahr der
groflen Abweichung deutlich stirker, was insbesondere den RMSE,,; empfindlich in die Hohe
treibt.
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Abb. 6.9: Punktewolken der simulierten und gemessenen VLS mit und ohne korrigierende Verfahren.
Anmerkung: Aufgrund der Vielzahl von Datenpunkten wurden aus Darstellungsgriinden zufillig
1/30 aller Anlagen ausgewihlt und visualisiert.
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6 Parametrierung, Interpolation und Kalibrierung in der Hochrechnung

Letztlich bedarf es daher einer fallspezifischen Abwigung, ob der Mittelwert oder Median
eingesetzt wird. Unbestritten sind der grole Nutzen und das enorme Verbesserungspotential in

Hochrechnungen gegeniiber einem unkorrigierten Verfahren.

6.5 Zusammenfassung der vorgestellten Module

In diesem Kapitel werden verschiedene Module vorgestellt, die in der Hochrechnung eingesetzt
werden konnen. Abschnitt 6.1 beschreibt ein in dieser Arbeit entwickeltes Verfahren zur Para-
metrierung der Modulausrichtung zahlreicher Zielanlagen. Hierbei werden aus DEM stammende
Informationen zur Ausrichtung von Dachflichen, Stammdaten von PV-Anlagen und Gebéude-
umrisse miteinander kombiniert. Bei PV-Anlagen bei denen die Modulausrichtung nicht anhand
dieser Datensitze abgeleitet werden kann, erfolgt eine Schitzung durch Verwendung statistischer
Verfahren. Eine Analyse zeigt systematische Unterschiede zwischen den parametrierten Anlagen
und den in der dieser Arbeit verwendeten Referenzanlagen. Diese Unterschiede unterstreichen
erneut die Bedeutung einer Beriicksichtigung der Modulorientierung in Hochrechnungsverfah-

ren.

In Abschnitt 6.2 wird ein Ansatz vorgestellt, mit dem der Einfluss eines verdnderten Son-
nenstandes auf die PV-Leistung korrigiert werden kann, wenn die Ergebnisse eines Hochrech-
nungsverfahrens fiir wenige Zeitschritte in die Zukunft interpoliert werden sollen. Die Ergeb-
nisse dieser zeitlichen Interpolation sind vielversprechend und deutlich besser als ohne erfolgte
Korrektur. Verglichen mit den Fehlermallen aus anderen Kapiteln ist die Verschlechterung dersel-
ben mit steigendem Prognosehorizont allerdings signifikant, sodass eine Korrektur tiber mehrere

Zeitschritte nach Moglichkeit vermieden werden sollte.

Ein Vergleich verschiedener rdumlicher Interpolationsmethoden fiir die Anlagenstandorte fin-
det in Abschnitt 6.3 statt. Hierbei schneiden das IDW- und Kriging-Verfahren am besten ab.
Aufgrund der deutlich niedrigeren Rechenzeit wird der Einsatz des IDW-Verfahrens in der Hoch-

rechnung empfohlen.

Abschnitt 6.4 wendet sich der Kalibrierung von Zielanlagen zu, welche grof3e Leistungsunter-
schiede in den jidhrlichen VLS aufweisen. Das in dieser Arbeit entwickelte Verfahren nutzt die
im EEG-Anlagenregister hinterlegten Informationen und korrigiert die meteorologisch beding-
ten Einfliisse. Danach verbliebene Leistungsunterschiede sind anlagenspezifisch und werden zur
Ableitung eines individuellen Korrekturfaktors genutzt. Damit kann jede PV-Anlage in einem

jahrlichen Intervall kalibriert werden. Gegeniiber einem Verfahren ohne eine solche Korrektur
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zeigt sich eine extreme Verbesserung bei der anlagenscharfen Simulation der PV-Leistung, so-

dass eine operationelle Umsetzung dringend empfohlen wird.
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7 Hochrechnung der regionalen PV-Leistung’

In den vorangegangenen Kapiteln werden zahlreiche methodische Bausteine vorgestellt, die zwar
fiir das Hochrechnungsverfahren entwickelt wurden, aber auch unabhéngig davon einen grofen
Mehrwert liefern konnen. In diesem Kapitel soll nun das Zusammenspiel der in Abb. 7.1 skizzier-
ten Module erstmals evaluiert werden. Von dieser Evaluation ausgenommen ist trotz ihres zwei-
fellosen Nutzens die in Abschnitt 6.2 vorgestellte zeitliche Interpolation. Ohne Einfluss zeitlicher

Korrekturen soll damit der Nutzen der anderen Module besser quantifiziert werden konnen.

Zunichst werden hierfiir Szenarien in Abschnitt 7.1 definiert und ihr Abschneiden im Kontext
von Hochrechnungsverfahren in Abschnitt 7.2 evaluiert. Anschlieend findet eine Hochrech-
nung fiir den Stadtkreis Freiburg fiir einen Beispieltag in Abschnitt 7.3 statt. Der 0konomische
Nutzen, der in dieser Arbeit entwickelten Methoden, wird in Abschnitt 7.4 quantifiziert. Das
Kapitel schlieBt mit einer kritischen Diskussion der Evaluation des Hochrechnungsverfahrens in

Abschnitt 7.5 und einer kurzen Zusammenfassung in Abschnitt 7.6

=) (=)
'

Parametrierung

Kalibrierung

Zielanlagen
Invertierung der PV- . .
I —— Modulorientierung gz, ]
Simulation der PV-Leistung
Gy .
von Zielanlagen
Zeitliche Interpolation Kalibrierung Zielanlagen

Réaumliche Interpolation

Abb. 7.1: Struktur des in der vorliegenden Arbeit entwickelten Hochrechnungsverfahrens. In der Evaluie-
rung des Zusammenspiels der unterschiedlichen Module wird lediglich die zeitliche Interpolati-
on ausgeklammert. Dabei definiert Pg. ¢ die PV-Leistung von Referenz- und Pz;,; von Zielanla-
gen. Ty, ist die Umgebungstemperatur und Gy, die horizontale Globalstrahlung.

! Zentrale Erkenntnisse aus diesem Kapitel sind in Killinger et al. (2017c) und Killinger et al. (2017d) verdffentlicht.
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7.1 Definition von Szenarien

Die einzelnen Modulteile in den vorausgegangenen Kapiteln (sieche Abb. 7.1) wurden zwar be-
reits evaluiert und diskutiert, ihr tatsdchlicher Beitrag zum skizzierten Hochrechnungsverfahren
ist jedoch noch unklar. Aus diesem Grund sollen Szenarien entwickelt werden, welche eine ganz
unterschiedliche Komplexitit aufweisen und manche Modulteile ausklammern oder durch ande-
re Ansitze ersetzen. Durch den Vergleich dieser Szenarien konnen die Verbesserungen durch die
einzelnen Modulteile quantifiziert werden. Generell ist eine gro3e Anzahl verschiedener Szenari-
en moglich. Die in Tab. 7.1 getroffene Auswahl orientiert sich deshalb an realistischen Entwick-
lungsschritten, die bei der sukzessiven Verbesserung von Hochrechnungsverfahren umgesetzt

werden konnten und stellt damit keine vollstindige Sensitivitdtsanalyse dar.

Die einzelnen Szenarien sollen nachfolgend vorgestellt werden. Das Standardverfahren ,,STD*
wendet eine Methodik an, die gegenwiirtig bei vielen Netzbetreibern im Einsatz ist. Hierbei wird
die durchschnittliche PV-Leistung von Referenzanlagen (auch bekannt als Auslastungsgrad) ver-
wendet und angenommen, dass sich das Portfolio aller Zielanlagen dhnlich verhilt. Dem gegen-
tiber steht der in der vorliegenden Arbeit entwickelte Ansatz, welcher als Zwischenschritt stets
die horizontale Globalstrahlung G, berechnet (siehe Kapitel 4). Hierfiir werden nachfolgend die

Strahlungsmodelle von Reindl et al. eingesetzt.

Gy, wird in der Hochrechnung ,,HR1* und ,,HR3* flichig gemittelt und in allen anderen Szena-
rien rdumlich mit dem ,,IDW 2.0“-Verfahren interpoliert. Beide Verfahren sind in Abschnitt 6.3
beschrieben. Die Modulorientierung in Hochrechnung ,,HR1 und ,,HR2* bleibt dhnlich wie im

Standardverfahren unberiicksichtigt. Im Gegensatz zum Standardverfahren wird die Leistung der

Tab. 7.1: Szenarien fiir verschiedene Varianten der Hochrechnung (HR) und im Vergleich dazu das in der
Praxis hédufig angewandte Standardverfahren (STD). In der Hochrechnung erfolgt eine rdumliche
Interpolation optional mithilfe des Inverse-Distance-Weighting-Verfahrens (hier: IDW 2.0) und
eine Kalibrierung ebenfalls optional mit dem in Abschnitt 5.3 eingefiihrten Verlustfaktor VF.

Szenario | Methode Rauml. Modulorient. Kalibr.  Kalibr.
Interpol. Zielanl. Refer.  Zielanl.

STD Prer — Pziel Mittelwert - - -

HRI1 Prey — G — Pzie  Mittelwert  von Refer. - -

HR2 Prer — G — Pzier  IDW 2.0 von Refer. - -

HR3 Prey — G — Pziey  Mittelwert  von Zielanl. - -

HR4 Prer — Gy — Pzier  IDW 2.0 von Zielanl. - -

HR5 Prey — G — Pzie  IDW 2.0 von Zielanl. mit VF -

HR6 Prey — G — Pzier  IDW 2.0 von Zielanl. mit VF  mit VF
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7.2 Evaluation des Hochrechnungsverfahrens

Zielanlagen jedoch auf Basis von G, simuliert. Hierfiir ist die Angabe einer Modulorientierung
notig und es werden die durchschnittlichen Werte der Referenzanlagen verwendet. ,,HR3-6% ver-
wenden fiir alle Zielanlagen deren korrekte Modulausrichtung. Zusitzlich kann die PV-Leistung
der Referenz- und Zielanlagen mit dem Verlustfaktor VF (siehe Kapitel 5) oder einem Verfahren
wie in Abschnitt 6.4 kalibriert werden. Zur Reduktion der Komplexitidt wird nachfolgend aus-
schlieBlich die Kalibrierung mit VF verwendet. Diese beschrinkt sich in ,,HR5* noch auf die
Referenzanlagen und wird in ,,HR6* zudem auf die Zielanlagen ausgedehnt. In allen anderen
Szenarien wird keine Kalibrierung durchgefiihrt. Auf die Anwendung der eigentlichen QKPV
Routine selbst wird nachfolgend verzichtet, da das Filtern einzelner Datenpunkte die Vergleich-

barkeit mit anderen Szenarien in Frage stellen wiirde. Hierauf wird in Abschnitt 7.5 eingegangen.

7.2 Evaluation des Hochrechnungsverfahrens

Nachfolgend werden die aus der PV-Leistung P abgeleiteten und fiir den Standort der Wetter-
station am Fraunhofer ISE interpolierten horizontalen Strahlungskomponenten mit den dortigen
Messwerten verglichen (Abschnitt 7.2.1). In Abschnitt 7.2.2 werden im Rahmen zweier Kreuz-

validierungen die einzelnen Szenarien evaluiert.

7.2.1 Ableitung der horizontalen Strahlung

In Abschnitt 4.4.2 werden bereits die simulierten mit den an der Wetterstation gemessenen Strah-
lungskomponenten verglichen. Betrachtet werden hierbei durchschnittliche Fehlermale aller PV-
Anlagen, aus denen die horizontalen Strahlungskomponenten ermittelt wurden. In diesem Ab-
schnitt wird nun lediglich ein Wert pro Zeitschritt (statt 45 wie in Abschnitt 4.4.2) und Strah-
lungskomponente fiir die unterschiedlichen Szenarien simuliert. Diese werden dann mit Mess-

werten von der Wetterstation verglichen.

Insbesondere die RMSE,,; Werte und Korrelationskoeffizienten 7 verbessern sich in Tab. 7.2
ganz erheblich gegeniiber Tab. 4.3. Die rdumliche Interpolation mit dem ,,JIDW 2.0* und die Kali-
brierung der Referenzanlagen? in ,,HR5* und ,,HR6* zeigen leichte Vorteile bei der Bestimmung
von D;, und G;,. Uberraschenderweise fiihrt eine einfache Mittelung der Strahlung in ,,HR1* und
,HR3* zum hochsten Korrelationskoeffizienten 7 bei der Betrachtung der horizontalen Direkt-

strahlung By,.

% Die Kalibrierung der Zielanlagen ist bei Betrachtung der horizontalen Globalstrahlung Gy, irrelevant.
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7 Hochrechnung der regionalen PV-Leistung

Tab. 7.2: FehlermaBie zwischen den simulierten und gemessenen Strahlungskomponenten. Die einzelnen
Strahlungskomponenten wurde mithilfe der Szenarien aus Tab. 7.1 fiir den Standort der Wetter-

station des Fraunhofer ISE simuliert.

| RMSE, T MBE,,;

HR 1und HR 3 | 04755 0.8667 0.0508

S HR2undHR4 | 04660 0.8722 0.0475
HR 5und HR 6 | 0.4637 0.8734 0.0443

HR lund HR 3 | 0.6001  0.9333 -0.1088

& HR2undHR4 | 06102 09215 -0.0942
HR 5und HR 6 | 0.5983 0.9220 -0.0526

HR lund HR 3 | 0.2925 0.9596 -0.0365

& HR2undHR4 | 02862 0.9606 -0.0300
HR 5und HR 6 | 0.2859  0.9605 -0.0087

Die Analyse wird zudem durch eine Dichteverteilung der horizontalen Strahlungskomponen-
ten in Abb. 7.2 erginzt. Beispielhaft wird dabei die Methode aus ,,HR5* und ,,HR6* verwen-

det. Gegeniiber Abb. 4.2 zeigt sich ein dhnlicher Verlauf, wobei die Streuung etwas zuriickgeht.

Insgesamt wird By, erneut systematisch unter- und Dy, systematisch iiberschitzt, was auf das De-

kompositionsmodell zuriickgefiihrt werden kann.?
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Abb. 7.2: Dichteverteilung von verschiedenen horizontalen Strahlungskomponenten als Gegeniiberstel-
lung zwischen simulierten und gemessenen Werten. Simuliert wurde die Strahlung fiir den
Standort der Wetterstation des Fraunhofer ISE durch Anwendung der Modulteile aus ,,HR5*
und ,,HR6%. Die Auftrittswahrscheinlichkeit nimmt im Farbverlauf von wei3 nach rot zu. In der
mittleren Abbildung wurden aus Griinden der Darstellung Werte < 50 W /m? nicht betrachtet.

3 Siehe hierzu auch Abschnitt 3.2.3 und Abschnitt 4.4.2.
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7.2 Evaluation des Hochrechnungsverfahrens

Der Vergleich mit den Messwerten der Wetterstation ist zwar ein anschauliches Beispiel, die
Aussagekraft ist durch Evaluation von nur einem Standort jedoch beschrinkt. Dies zeigt sich
auch daran, dass der in Abschnitt 6.3 ermittelte Mehrwert einer riumlichen Interpolation durch
das ,,IDW 2.0 gegeniiber einer einfachen Mittelwertbildung in Tab. 4.3 nicht sichtbar ist. Ei-
ne Kreuzvalidierung wie in Abschnitt 6.3 ist generell viel besser in der Lage unterschiedliche
Szenarien miteinander zu vergleichen und soll daher im nachfolgenden Abschnitt auf die PV-

Leistung angewendet werden.

7.2.2 Kreuzvalidierung der Hochrechnung

Die Kreuzvalidierung (KV) der Hochrechnung wird ausschlielich anhand der 45 PV-Anlagen
aus Abschnitt 3.1.1 umgesetzt. Hierbei wird zwischen zwei Vergleichen unterschieden, die nach-

folgend definiert werden.

e KV1: Im ersten Vergleich wird stets eine fixe Anzahl von 30 der 45 PV-Anlagen als Ziel-
anlagen ausgewihlt. Deren PV-Leistung wird mit den in Tab. 7.1 definierten Szenarien fiir
eine unterschiedliche Zahl an Referenzanlagen bestimmt. Hierbei wird zwischen Konfigu-
rationen mit 1, 2, 3, 5, 7, 10 und 15 Referenzanlagen unterschieden. Sowohl die Auswahl
der Referenz- als auch die der Zielanlagen wird zufillig bestimmt. Insgesamt werden in je-
der Konfiguration* 150 verschiedene Variationen bei der Auswahl der Anlagen simuliert,
sodass eine umfassende Beriicksichtigung unterschiedlicher Kombinationen erfolgt. Der
Grund fiir die Fixierung der Zielanlagen ist der Umstand, dass ihre Anzahl ganz wesent-
lich die Variabilitdt und damit auch die Ergebnisse beeinflusst. Infolge ist die Vergleich-
barkeit unterschiedlicher Konfigurationen erschwert, wenn die Anzahl der Referenz- und

Zielanlagen variiert (Saint-Drenan et al., 2016).

e KV2: In einem zweiten Vergleich wird die Leave-one-out-Kreuzvalidierung aus
Abschnitt 6.3 angewendet. D.h. 44 PV-Anlagen werden als Referenz- und eine als
Zielanlage ausgewdhlt. Hierbei werden alle 45 moglichen Variationen durchgespielt und

die Szenarien miteinander verglichen.

Beide Vergleiche umfassen den kompletten Zeitraum von 2010 bis 2014 in 5-miniitiger Auf-

16sung. Die aufwendigen Simulationen wurden hierfiir auf einen Server ausgelagert und parallel

mithilfe von 75 Prozessoren in drei bis vier Tagen abgeschlossen.’

4 Eine Konfiguration besteht beispielsweise aus fiinf Referenzanlagen und 30 Zielanlagen.
3 Prozessoren: Intel® Xeon® CPU E5-2699 v4 mit 2.20 GHz; Arbeitsspeicher: 192 GB RAM.
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7 Hochrechnung der regionalen PV-Leistung

Auf Basis von ,,KV1“ sind in Abb. 7.3a, Abb. 7.3b und Abb. 7.4 verschiedene Fehlermalle
fiir eine ansteigende Anzahl an Referenzanlagen zusammen mit deren relativem Anteil an der
Anzahl von Zielanlagen abgebildet. Die Boxplots markieren das 25 % und 75 % Quantil an ihrer
unteren und oberen Kante sowie den Median als mittlere horizontale Linie. Die Minimal- und
Maximalwerte sind durch das untere und obere Ende der vertikalen Linien definiert. Jeder Box-
plot umfasst die Ergebnisse von 150 zufélligen Variationen, die jedoch fiir alle Szenarien gleich

gewihlt sind.

Besonders eindriicklich ist zu sehen, wie mit einer steigenden Anzahl an Referenzanlagen
alle FehlermaBle besser werden. Die Unterschiede zwischen den Szenarien werden dabei ge-
ringer. Auffillig beim Korrelationskoeffizienten 7 ist, dass dieser vornehmlich zwischen einer
Gruppe mit und ohne Beriicksichtigung der Modulorientierung zu unterscheiden scheint. Szena-
rien schneiden dabei deutlich besser ab, wenn die Modulausrichtung beriicksichtigt wird. Alle
anderen Variationen in den Szenarien, wie etwa eine zusitzliche Kalibrierung oder eine ande-
re rdumliche Interpolation, haben nur wenig Einfluss. Das ist nicht verwunderlich, denn diese
MaBnahmen beeinflussen in erster Linie die Hohe der PV-Leistung, nicht aber ihr fiir den Korre-

lationskoeffizienten so wichtiges zeitliches Auftreten.

Die RMSE,,; Werte hingegen reagieren sehr sensitiv auf jegliche Abweichungen, selbst wenn
diese zeitlich korrelieren. Dabei verhilft die Beriicksichtigung der Modulorientierung zwar erneut
zu deutlichen Verbesserungen, andere Erweiterungen senken den RMSE,,; aber noch zusétzlich.
Die rdumliche Interpolation etwa mit dem ,,IDW 2.0 zeigt ihren Vorteil gegeniiber einer einfa-
chen Mittelwertung ab einer Anzahl von fiinf Referenzanlagen, sichtbar im direkten Vergleich
von ,,HR3*“ und ,,HR4*.

Der Vorteil einer Kalibrierung von Referenz- bzw. zusitzlich auch von Zielanlagen ist hinge-
gen nur schwach. Hierbei muss jedoch erwédhnt werden, dass die Variabilitét in der Leistung bei
den verwendeten 45 PV-Anlagen zwar durchaus vorhanden ist (siehe Tab. 3.2) und hinsichtlich
der maximalen Leistungswerte beispielsweise zwischen 85 % und 100 % schwankt, damit aber
doch deutlich schwicher ausfillt als die in Abschnitt 6.4 analysierten Unterschiede von O bis
tiber 1500 Volllaststunden pro Jahr. Hinzu kommt, dass der Grenznutzen mit jedem zusétzlichen
Modulteil zuriickgeht. Folglich konnte eine Kalibrierung der Zielanlagen mit der Methode aus
Abschnitt 6.4 in einem Standardverfahren beispielsweise zu deutlich groleren Verbesserungen

fithren.

Eine weitere beachtenswerte Erkenntnis ist, dass ,,HR1* und ,,HR2* fiir wenige Referenz-
anlagen zundchst vergleichbar, ab sieben Referenzanlagen jedoch schlechter abschneiden als

das Standardverfahren. Grund hierfiir ist, dass gegeniiber dem Standardverfahren die gesamte
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Abb. 7.3: Boxplots fiir eine steigende Anzahl an Referenzanlagen mit jeweils 150 Variationen als Grund-
lage (,KV1*). Verglichen werden die in Tab. 7.1 definierten Szenarien. Das Rechteck wird durch
das 25 % und 75 % Quantil an der unteren und oberen Begrenzung sowie dem Median als Linie
in der Mitte aufgespannt. Die dufleren Begrenzungen zeigen den Minimal- und Maximalwert
aller beobachteten Werte.

Simulationskette von der Leistung P, einer Referenzanlage iiber die horizontale Globalstrah-
lung Gy, bis zur Leistung einer Zielanlage Py;,; durchlaufen wird, ohne dass — abgesehen von
der rdumlichen Interpolation in ,,HR2* — eine zusitzliche Information ergédnzt wird. Die Strah-
lungsmodelle weisen bei einem kompletten Durchlauf in invertierter und anschlieend normaler
Simulationsrichtung kein vollstindig symmetrisches Verhalten auf. Dadurch kann es zu kleinen
Unterschieden in Pg, ¢ und Pz;,; kommen, selbst wenn sich die Anlage selbst abschitzen wiirde.
Diese kleinen Unterschiede sammeln sich bei einer wachsenden Anzahl an Referenzanlagen an,

tiberlagern sich und fithren zu etwas schlechteren Ergebnissen als bei ,,STD.

Die relativen Unterschiede zwischen einzelnen Gruppierungen in den Szenarien sind bei den
MBE,,; Werten besonders stark ausgepragt. ,,.STD*, ,HR1* und ,,HR2* zeigen erneut ein dhnli-
ches Verhalten. Ebenso verhiilt es sich mit “HR3* und “HR4*, allerdings auf einem verbesserten
Niveau. Erfreulich ist im Vergleich zu diesen Szenarien die signifikante Reduktion im MBE,,;
durch eine Kalibrierung in ,,HR5* und ,,HR6%. Wihrend die ausschlieBliche Kalibrierung der Re-
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Abb. 7.4: Boxplots der MBE,,; Werte von Pz;,; fiir eine steigende Anzahl an Referenzanlagen mit jeweils
150 Variationen als Grundlage (,,KV1*). Verglichen werden die in Tab. 7.1 definierten Szenari-
en. Das Rechteck wird durch das 25 % und 75 % Quantil an der unteren und oberen Begrenzung
sowie dem Median als Linie in der Mitte aufgespannt. Die dufleren Begrenzungen zeigen den
Minimal- und Maximalwert aller beobachteten Werte.

ferenzanlagen in ,,HR5“ noch zu einer systematischen Uberschitzung fiihrt, verschwindet diese

durch eine zusitzliche Kalibrierung der Zielanlagen in ,,HR6%.

Im zweiten Vergleich (,,KV2*) werden nun jeweils 44 Referenzanlagen verwendet, um eine
Zielanlage abzuschitzen. Die Ergebnisse der jeweils 45 Variationen sind in Abb. 7.5 abgebildet.
Einige Tendenzen aus der vorigen Diskussion bestidtigen sich, wobei auch neue Erkenntnisse
gewonnen werden konnen. Die Betrachtung von nur einer Zielanlage erschwert eine prazise Si-

mulation, da deren Leistungskurve anlagenspezifischen Einfliissen und der lokalen Variabilitit

0.8 1.00°
2
06 _0.95 0
= & 5
& : k
5 : 5
>04 < 0.90 S o0
uf S s
%) o @
= o s
o S
X
0.2 0.85 o2
Methode: Methode: Methode:
E3STDE=HR2E3 HR4EIHR6E E3STD B2 HR2E3 HR4EIHR6 E3STDE=HR2E2HR4EIHR6E
0.0 ESHR1E2HR3 M HR5 0.80 ESHR1 ESHR3 B HR5 ESHR1 ESHR3EEHR5
(a) RMSE,,; von Pz, (b) Korrelationskoeffiz. T von Pz, (c) MBE,,; von Pz,

Abb. 7.5: Boxplots der Kreuzvalidierung von 44 Referenzanlagen und jeweils einer Zielanlage (,,KV2*).
Verglichen werden die in Tab. 7.1 definierten Szenarien. Das Rechteck wird durch das 25 %
und 75 % Quantil an der unteren und oberen Begrenzung sowie dem Median als Linie in der
Mitte aufgespannt. Die dufleren Begrenzungen zeigen den Minimal- und Maximalwert aller
beobachteten Werte.
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ausgesetzt ist. Bei einem groBeren Portfolio von 30 Zielanlagen in ,,KV1* gleichen sich diese
individuellen Faktoren teilweise aus, womit die besseren Fehlermalle erkldren werden konnen.
Auffillig ist zudem, dass die Abstufung in den FehlermaBlen zwischen den einzelnen Szenarien

in ,,KV2* viel stirker ausgepragt ist.

Bei den RMSE,,; Werten und beim Korrelationskoeffizienten 7 zeigen ,,STD* und ,,HR1* er-
neut ein ganz dhnliches Verhalten. Das nur leicht schlechtere Abschneiden von ,,HR1* kann
durch die bereits angesprochene aufwendige Simulationskette erklirt werden, die bei G, als Zwi-
schenschritt notwendig ist. Erfreulich ist hingegen die deutliche Verbesserung in ,,HR2* durch
die Verwendung der ,,IDW 2.0%“-Interpolation. Dass dieser Effekt hier viel stirker auftritt als
noch in Abb. 7.3, liegt an der hoheren Anzahl an Referenzanlagen. Wenig iiberraschend kann
eine rdumliche Interpolation gegeniiber einer einfachen Mittelwertbildung erst ab einer groBe-
ren Anzahl von Standorten iiberzeugen. Die Verbesserung von ,,HR3* gegeniiber ,,HR1* bzw.
,HR4‘ gegeniiber ,,HR2* ist der Beriicksichtigung der Modulorientierung zuzuschreiben und
fallt weniger signifikant aus, als in Abb. 7.3. Eine weitere Verbesserung wird erreicht, wenn eine
Kalibrierung der Referenz- und Zielanlagen durch den Verlustfaktor VF erfolgt.

Besonders positiv wirkt sich die Beriicksichtigung von VF in ,,HR6 beim MBE,,; aus. Der
Bereich zwischen dem 25 % und 75 % Quantil ist in ,,HR6* auf ein Drittel des Ausmalles von
LSTD, ,,HR1“ und ,,HR2* und damit um etwa 66 % reduziert. Der Unterschied zwischen ,,HR5*
und ,,HR6* fillt besonders deutlich aus, da eine ausschlieBliche Korrektur der Referenzanlagen in
,HR5* zu einer asymmetrischen Schieflage in der Modellierung fiihrt. Daher sollte entweder eine
kombinierte Kalibrierung von Referenz- und Zielanlagen erfolgen oder dieses Ungleichgewicht

zumindest statistisch korrigiert werden.

7.3 Beispielhafte Hochrechnung in der Testregion

In diesem Abschnitt sollen die Ergebnisse der Hochrechnung an einem Beispieltag fiir den Stadt-
kreis Freiburg visualisiert werden. Mit dem Verfahren aus Abschnitt 6.1 wurden hierfiir alle 2043
PV-Anlagen parametriert. Auf eine Kalibrierung der Zielanlagen wird in diesem Beispiel ver-
zichtet und die Simulation der PV-Leistung orientiert sich somit an Szenario ,,HR5%. Zahlreiche

Abbildungen hierzu finden sich aus Platzgriinden in Anhang A.

Als Beispiel wurde der 24. Juni 2012 ausgewdhlt. In den sechs Satellitenbildern in Abb. A.1
zeigt sich der Aufzug einer sich verdichtenden Wolkenfront aus dem Nordwesten. Abb. 7.6 ver-
gleicht die simulierten mit den am Fraunhofer ISE gemessenen horizontalen Strahlungskom-

ponenten. Hierbei ist erkennbar, dass zunichst hohe Globalstrahlungswerte von iiber 800 W/ m?
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Abb. 7.6: Mit den Szenarien aus Tab. 7.1 simulierte horizontale Strahlungskomponenten fiir die Wettersta-
tion am Fraunhofer ISE im Vergleich mit gemessenen Werten am 24. Juni 2012.

erzielt werden, aber bereits in den Morgen- und Mittagsstunden auch immer wieder kleine wolki-
ge Abschnitte dimpfend einwirken. Ab 13 Uhr UTC nimmt die Bewolkungsdichte dann deutlich
zu und reduziert die Globalstrahlung infolge auf unter 200 W /m?.

Generell wird Gj, dabei sehr prizise simuliert. Es ist zudem in den Nachmittagsstunden
schwach erkennbar, dass die Mittelwertbildung in ,,HR1* und ,,HR3* eine leicht dimpfende
Wirkung hat und die Variabilitiit nicht so gut nachbilden kann, wie das ,,JIDW 2.0%-Verfahren
in den anderen Szenarien. Die Beobachtungen aus Abb. 7.6 stimmen hierbei sehr gut mit den
Bildern aus Abb. A.1 iiberein. Der Anteil der direkten Strahlung Bj; wird zur Mittagszeit um
ca. 100 W/m? iiberschiitzt, die diffuse Strahlung D, um denselben Betrag jedoch unterschiitzt.

Beide stimmen im restlichen Tagesverlauf sehr gut mit den Messwerten iiberein.

In Abb. A.2 und Abb. A.3 sind die Simulationsergebnisse von ,,HR5* sowohl fiir den gesamten
Stadtkreis, als auch der Innenstadt dargestellt. Flichig im Hintergrund ist hierbei die horizontale
Globalstrahlung G, abgetragen. Die farbigen Quadrate stehen jeweils fiir den Standort einer PV-
Anlage. Der Farbverlauf reprisentiert die normierte Leistung jeder dieser Anlagen. Erneut zeigt

sich hier der beobachtete Tagesverlauf.

In Abb. A.2d lassen sich zudem durch die aufziehende Wolkenfront im Westen geringere Gy,
Werte erkennen. Interessant ist auch die Entwicklung der normierten Leistung im Tagesverlauf,
die besonders gut in Abb. A.3 beobachtet werden kann. Fiir eine leichtere Orientierung sind in
diesen Abbildungen die Gebédudegrundrisse visualisiert. Gro3e Unterschiede in der Leistung zei-
gen sich hierbei vor allem in den Morgenstunden, in denen eine Ausrichtung nach Ost, Siid oder
West sehr starke Auswirkungen hat. Ahnliche Effekte konnten theoretisch auch in abgeschwiich-

ter Form tagsiiber und wieder verstérkt in den Abendstunden auftreten.
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Tatsdchlich zeigen sich in der PV-Leistung ab 12 Uhr UTC nur sehr schwache Unterschiede
zwischen den Anlagen, trotz teilweise vergleichbarer Globalstrahlungswerte wie in den Morgen-
stunden. Die ausbleibenden Unterschiede hingen offenbar mit dem relativen Anteil der einzelnen
Strahlungskomponenten zusammen. Eine kompakte Bewolkung fiihrt stets zu einer starken Re-
duktion der Direktstrahlung B, und verschiebt den relativen Anteil zulasten der Diffusstrahlung
D, Dieser Einfluss ist eindrucksvoll in Abb. 7.6 sichtbar. Die Diffusstrahlung erreicht die PV-
Anlagen auch bei einer unterschiedlichen Modulausrichtung viel gleichméaBiger, was durch eine
nur schwache Abhingigkeit der in Abschnitt 3.2.2 beschriebenen diffusen Transpositionsmodel-
le von der Sonnenposition beriicksichtigt wird. Infolgedessen ist die Variabilitit der PV-Leistung

von Anlagen unterschiedlicher Modulausrichtung deutlich reduziert.

7.4 Evaluation des okonomischen Nutzens

In den vorigen Abschnitten wurden verschiedene Szenarien anhand etablierter Fehlermal3e be-
wertet. Es bleibt allerdings die Frage offen, welche Verbesserungen in einem 6konomischen
Kontext zu erwarten sind. In zahlreichen wissenschaftlichen Beitrigen aus Abschnitt 2.2 wird
die Preisdifferenz zwischen dem Intraday- und Day-Ahead-Markt bzw. der Ausgleichsenergie

und dem Day-Ahead-Markt herangezogen, um Prognosefehler zu bewerten.

Die Idee dahinter ist, dass eine verbesserte Prognose den ausgleichenden Handel auf dem
Intradaymarkt oder die in Anspruch genommene Ausgleichsenergie reduzieren wiirde. Die mo-
netdren Auswirkungen konnen dann iiber die Preisdifferenz quantifiziert werden. Tatsédchlich
zeigen die vorgestellten empirischen Analysen, dass im Mittel der nachtrigliche Zukauf zum
Ausgleich des Prognosefehlers zu hoheren Preisen, der Verkauf hingegen zu niedrigeren Prei-
sen als auf dem Day-Ahead-Markt stattfindet. Im Saldo ergeben sich dadurch hohe Kosten fiir
den Prognosefehler. Dieser Zusammenhang kann durch eine Korrelation zwischen Preisdifferen-
zen und dem Prognosefehler belegt werden und sollte nicht iiberraschen. Wird beispielsweise
die Auflosung eines Nebelfeldes durch ein Wettermodell falsch eingeschitzt, betrifft das viele
Prognoseanbieter und hiufig ein groBes Portfolio an Anlagen. Wurde dabei am Vortag zu viel
vermarktet, muss diese Menge auf dem Intradaymarkt nachgekauft werden, um die geringere
Erzeugung auszugleichen. Infolgedessen steigen typischerweise die Preise. Lost sich der Nebel
aber frither auf als gedacht, muss eine groere Menge an Strom verkauft werden und die Preise
auf dem Intradaymarkt sinken. In von Roon (2012), Graeber (2013), Graeber und Kleine (2013)
und Mueller et al. (2014) werden diese Zusammenhinge fiir das deutsche Netzgebiet aufgegrif-
fen. Empirische Analysen belegen die erwarteten Korrelationen zu den Preisdifferenzen, sodass

die Preisdifferenz in funktionaler Abhingigkeit des Prognosefehlers und einer Geradensteigung
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beschrieben werden kann. Daraus resultiert eine quadratische Abhéngigkeit der Kosten vom Pro-

gnosefehler in (2.3).6

Anders als in den genannten Publikationen, wird der Simulationsfehler in der vorliegenden
Arbeit nur anhand von den in Abschnitt 3.1.1 vorgestellten 45 Anlagen in Freiburg quantifiziert.
Zwischen dem Simulationsfehler und den Preisdifferenzen zeigen sich keinerlei Korrelationen.
Ohne diesen Zusammenhang ergeben sich durch Mengenabweichungen Erlose und Kosten in
einer dhnlichen GroBenordnung und gleichen sich im Saldo aus. Dadurch wiirde ein schlechtes
Verfahren zwar zu groBBen Mengenabweichungen fiihren, solange diese aber keine systemati-
schen Verzerrungen haben, gleichen sie sich in Uber- und Unterschiitzungen aus. Dass ein so
kleines und regional konzentriertes Portfolio keine Verbindung zu den Preisdifferenzen zeigt,
darf allerdings nicht verwundern. Hinzu kommt, dass es in dieser Arbeit nicht um Verbesserun-
gen von Prognosemodellen geht, sondern um methodische Ansitze, welche relativ unabhéngig
von meteorologischen Erscheinungen die PV-Leistung besser bestimmen sollen. Folglich sind
die Modellergebnisse vollig entkoppelt von den Preisdifferenzen und konnen nicht mit ihnen

bewertet werden.

Die quadratische Abhingigkeit der Kosten vom Prognosefehler kann jedoch zur Bewertung
der eigenen methodischen Entwicklungen genutzt werden, wenn von zwei Annahmen ausge-
gangen wird. Zum einen wird angenommen, dass die in der vorliegenden Arbeit entwickelten
Methoden grundsitzlich skalierbar sind und auch auf ein groeres Netzgebiet angewendet wer-
den konnen, in dem sich ebendiese empirischen Zusammenhinge zeigen. Andererseits wird die
Annahme getroffen, dass die 6konomische Bewertung von Prognosefehlern auf die Simulati-
onsfehler dieser Arbeit iibertragen werden kann, obwohl diese einen Fokus auf die Echtzeit-
Hochrechnung legt. Grundlage dieser Annahme ist die in Abschnitt 2.1.5 beschriebene enge the-

matische Verbindung von Echtzeit-Hochrechnungen und Prognosen.

Nachfolgend werden daher die Kosten als Synonym zum quadratischen Fehler verwendet und
auf Basis des ersten Vergleichs (,KV1*) aus Abschnitt 7.2.2 evaluiert. In Abb. 7.7a sind die
kumulierten Kosten fiir die Szenarien ,,HR1-6“ in Abhédngigkeit einer unterschiedlichen Anzahl
an Referenzanlagen abgetragen. Diese sind in Relation zum Standardverfahren ,,STD* darge-
stellt und zur Orientierung eine 100 %-Linie eingezeichnet, bei der die Kosten iibereinstimmen.
Ein Vorteil dieses Vergleichs ist, dass sich zwar die preisabhingige Geradensteigung aus (2.3)
herauskiirzt, jedoch relative Kostenunterschiede zwischen den Szenarien betrachtet werden kon-
nen. Abb. 7.7b komplettiert die Analyse, indem der Absolutwert der kumulierten Kosten fiir alle
betrachteten Szenarien dargestellt werden. Zur Vereinfachung wurden die Werte mit dem Maxi-

6 In Mueller et al. (2014) und Fatemi und Kuh (2014) wird zudem diskutiert, ob positive Prognosefehler nicht sogar zu
einem exponentiellen Kostenzuwachs fiihren.
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Abb. 7.7: Boxplots fiir eine steigende Anzahl an Referenzanlagen mit jeweils 150 Variationen als Grund-
lage (,KV1*). Verglichen werden die in Tab. 7.1 definierten Szenarien als Relativ- und Absolut-
werte. Das Rechteck wird durch das 25 % und 75 % Quantil an der unteren und oberen Begren-
zung sowie dem Median als Linie in der Mitte aufgespannt. Die dufleren Begrenzungen zeigen
den Minimal- und Maximalwert aller beobachteten Werte.

malwert der gesamten Analyse normiert, wodurch auf die Ermittlung einer Geradensteigung wie

in (2.3) ebenfalls verzichtet werden kann.

Auffillig in Abb. 7.7b ist der deutliche Kostenriickgang mit einer steigenden Anzahl an Refe-
renzanlagen. Der mittlere Absolutwert sinkt beispielsweise in ,,HR6* um mehr als das 8-fache,
wenn 15 anstelle von nur einer Referenzanlage verwendet werden. Ahnlich wie beim RMSE,,; in
Abb. 7.3a sowie in Lorenz et al. (2008) und Lorenz et al. (2009) beobachtet, geht der Grenznut-
zen mit jeder weiteren Referenzanlage allerdings schnell zuriick. Gegeniiber dem RMSE,,; wird
vom quadratischen Fehler jedoch nicht die Wurzel gezogen, sodass die absoluten Unterschiede

viel deutlicher ausgeprigt sind.

Im Gegensatz dazu bleiben die relativen Kosten eines Szenarios ziemlich konstant und stei-
gen erst bei einer Anzahl von 15 Referenzanlagen leicht an. Die Szenarien ,,HR1* und ,,HR2*,

bei denen die Modulorientierung nicht beriicksichtigt wird, sind unter wirtschaftlichen Gesichts-
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7 Hochrechnung der regionalen PV-Leistung

punkten bei einer groBBeren Anzahl von Referenzanlagen nicht zu empfehlen. Es wird allerdings
erwartet, dass der Vorteil einer rdumlichen Interpolation bei weiteren Referenzanlagen ansteigt
und ,,HR2* dann zu dhnlichen Verbesserungen wie in Abb. 7.5 fithren wiirde. ,,HR3-6* hingegen
bleiben in vielen Variationen teilweise sehr deutlich unter den Kosten des Standardverfahrens.
Dabei erweist sich die rdumliche Interpolation in ,,HR4-6* und eine zusétzliche Kalibrierung von

Referenz- und Zielanlagen in ,,HR6* als besonders lukrativ.

Gegeniiber dem Standardverfahren zeigen sich bei ,,HR4-6 Kosteneinsparungen in Hohe von
15 —25%. Werden fiir den Prognosefehler Kosten in Hohe von 3 €/MWh wie in von Roon
(2012) angesetzt und von einer Stromproduktion durch PV in Héhe von 37.53 TWh (2016) aus-
gegangen (Fraunhofer ISE, 2017a), ergeben sich Einsparungen von ca. 16.9-28.1 Mio € /Jahr.
Dieses Zahlenspiel ist zwar eine starke Vereinfachung und soll — aufgrund der thematischen
Ausrichtung der vorliegenden Arbeit — keine Kernaussage darstellen, zeigt aber anschaulich die

GroBenordnung erzielbarer Einsparungen.
Insgesamt lassen sich folgende Kernaussagen aus den Analysen in diesem Abschnitt ableiten:

* Allein die zusitzliche Verwendung von Referenzanlagen vermag bei einer geringen Anzahl
derselben zu grolen Kosteneinsparungen zu verhelfen. Hierbei zeigte sich aber bereits ein

signifikant riickldufiger Grenznutzen ab einer Anzahl von fiinf Referenzanlagen.

* Weitere Kosteneinsparungen sind dann vornehmlich durch die in der vorliegenden Arbeit
entwickelten Methoden moglich und erst ab einer sehr hohen Anzahl von 15 Referenzan-

lagen’ leicht riickliufig.

7.5 Kritische Auseinandersetzung mit der Evaluation des
Hochrechnungsverfahrens

In diesem Abschnitt soll eine kritische Auseinandersetzung mit der vorangegangen Evaluation
des Hochrechnungsverfahren stattfinden und damit Diskussionen aus vorigen Kapiteln ergin-
zen. Insbesondere die Definition der Szenarien in Tab. 7.1 kann nur eine kleine Auswahl aller
moglichen Kombinationsmoglichkeiten reprisentieren. Die einzelnen Szenarien sind jedoch so
gewdhlt, dass sie sich einerseits an realistischen Entwicklungsschritten eines Hochrechnungs-
verfahrens orientieren, zudem aber auch der Einfluss unterschiedlicher Module klar quantifiziert

werden kann.

7 Entspricht einem relativen Anteil von 50 % gegeniiber den Zielanlagen
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Einzelne Module wie die zeitliche Interpolation werden in den Szenarien nicht beriicksich-
tigt. Die Evaluation in Abschnitt 6.2 zeigt, dass die FehlermaBle bereits ab einer Interpolation
von 15 min zunehmend schlechter werden. Eine dhnliche Entwicklung wird auch beim Hoch-
rechnungsverfahren erwartet. Die erforderliche zeitliche Korrektur sollte daher so gering wie
moglich gehalten werden. Alle im Hochrechnungsverfahren verwendeten Module sind folglich
in Hinblick einer ressourcenschonenden Simulation ausgewéihlt worden, die bei aktuell verfiig-

baren IT-Infrastrukturen keine zeitrelevanten Verzdgerungen verursachen sollten.

Zusitzlich wurde auf die Anwendung der Qualititskontrolle im Hochrechnungsverfahren ver-
zichtet. Eine Qualititskontrolle kann streng genommen nur bei den Referenzanlagen erfolgen, da
in der Praxis nur von diesen eine Leistungsmessung vorliegt. Problematisch ist jedoch, wenn die
Zielanlagen génzlich unkontrolliert bleiben, wodurch etwaige Messfehler ohne Folgen fiir die
tatsdchliche Einspeisung im zur Validierung verwendeten Datensatz verbleiben. Auch deshalb
wird eine einseitige Qualititskontrolle der Referenz- oder Zielanlagen dhnlich wie eine einseiti-
ge Kalibrierung in ,,HR5* zu einer systematischen Verzerrung fiihren. Hier besteht also weiterer
Forschungsbedarf, damit zukiinftig entweder gezielt Messfehler aus dem Datensatz der Zielanla-
gen herausgefiltert werden konnen oder aber eine statistische Korrektur die geschilderte systema-
tische Verzerrung ausgleicht. Realistische Abweichungen von der Norm, etwa durch Schneefall
oder einen Modulausfall, sollten davon jedoch ausgenommen sein. Durch solche Weiterentwick-
lungen und durch den in Abschnitt 5.5.3 skizzierten Ausgleich systematischer Reduktionen sind
dann weitere Verbesserungen zu erwarten. Diese diirften in realen Anwendungsfillen besonders
hoch ausfallen, da dabei von einer geringeren Datenqualitit bei Referenzanlagen ausgegangen

werden muss.

Fiir die in ,,HR3-6* beriicksichtigte Modulorientierung der Zielanlagen werden die in Ab-
schnitt 3.1.1 angegebenen Werte angenommen und nicht das in Abschnitt 6.1 skizzierte Verfah-
ren verwendet. Die erreichbaren Verbesserungen durch Beriicksichtigung der Modulausrichtung
miissen daher als Obergrenze angesehen werden. Ahnlich wird fiir die Kalibrierung der Ziel-
anlagen vereinfachend der Verlustfaktor VF aus Kapitel 5 verwendet. Da hierbei deutlich mehr
Informationen zur Kalibrierung als in Abschnitt 6.4 vorliegen, wird davon ausgegangen, dass
auch dieses Verfahren tendenziell etwas besser abschneidet und daher eine gewisse Obergrenze
der erreichbaren Verbesserung darstellt. Wie bereits in Abschnitt 7.2.2 diskutiert, weisen eine
Vielzahl der EEG-Anlagen allerdings deutlich groere Leistungsunterschiede auf, sodass die er-
reichbaren Verbesserungen durch eine Kalibrierung in der realen Anwendung deutlich hoher

ausfallen konnten.

Offen bleibt, wie gut sich die vorgestellten Ergebnisse auf andere Regionen iibertragen lassen.

Hierzu konnen nachfolgende Anmerkungen getroffen werden.
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* Die Ergebnisse reagieren sehr sensitiv auf die Auswahl, Anzahl und rdumliche Verteilung
der Referenz- und Zielanlagen. Eine dhnliche Abhingigkeit wird auch in anderen Regio-

nen zu beobachten sein.

* Es wird tendenziell erwartet, dass die erreichbaren Verbesserungen durch eine rdumliche
Interpolation, Kalibrierung und Qualitédtskontrolle bei der realen Anwendung und einem

groBeren Portfolio weiter an Einfluss zunehmen.

* Bei einer dhnlichen Modulausrichtung von Referenz- und Zielanlagen wird der Nutzen
einer Beriicksichtigung derselben sinken. Zeigen sich aber groflere Differenzen zwischen

beiden Portfolios wie in Abb. 6.9, ist eine Beriicksichtigung unbedingt anzuraten.

* Abschlieend kann die Frage daher an dieser Stelle nicht beantwortet werden, sondern
muss fallspezifisch diskutiert werden. Zur Unterstiitzung bei dieser Fragestellung und fiir
die Ableitung konkreter Handlungsempfehlungen kann eine Sensitivititsanalyse helfen.
Damit lassen sich fiir eine Vielzahl unterschiedlicher Portfolios, Parameter und beriick-
sichtigter Module die Auswirkungen auf unterschiedlichen rdumlichen und zeitlichen Ag-
gregationsebenen analysieren. Ein solches Simulationstool stellt damit eine interessante
zukiinftige Entwicklung dar und wird zusammen mit anderen Ansétzen in Abschnitt 8.3
diskutiert.

7.6 Zusammenfassung zur Anwendung von Hochrechnungsverfahren

In diesem Kapitel wird das Zusammenspiel verschiedener, in der vorliegenden Arbeit entwickel-
ter, Module evaluiert. Hierfiir werden unterschiedliche Szenarien definiert, mit denen sich der

Nutzen der einzelnen Module quantifizieren lisst.

Die Evaluierung erfolgt zunichst anhand eines Vergleichs der auf Basis aller PV-Anlagen
simulierten mit der gemessenen horizontalen Strahlung. Dabei zeigt sich nicht nur eine hohe
Ubereinstimmung mit gemessenen Werten, sondern eine deutliche Verbesserung gegeniiber einer
Simulation auf Basis von einzelnen Anlagen in Abschnitt 4.4.2. Die Unterschiede zwischen den
Szenarien hingegen fallen gering aus, sind fiir einen einzelnen Standort allerdings auch statistisch

wenig belastbar.

AnschlieBend wird eine Kreuzvalidierung anhand zweier Vergleiche durchgefiihrt. Im ersten
Vergleich (,KV1%) variiert die Anzahl der Referenzanlagen zwischen einer und 15 Anlagen,
wihrend stets von 30 Zielanlagen ausgegangen wird. Im zweiten Vergleich (,,KV2*) werden

jeweils 44 Referenzanlagen genutzt, um eine Zielanlage zu simulieren. Die Beriicksichtigung
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der Modulausrichtung fiihrt gegeniiber einem Standardverfahren zu einem deutlich geringeren
RMSE,,;. Ahnliche Verbesserungen zeigen sich durch die riumliche Interpolation, wobei die
Genauigkeit mit einer steigenden Anzahl an Referenzanlagen erwartungsgemill zunimmt. Die
Kalibrierung hat iiberaus positive Auswirkungen auf den MBE,,;, sollte jedoch, um einseitige
Verzerrungen zu vermeiden, bei Referenz- und Zielanlagen gemeinsam angewendet werden. Ins-
gesamt zeigt sich ein gro3es Verbesserungspotential und der RMSE,,; kann absolut um bis zu ca.
13% in ,,KV2* und 6 % in ,,KV1* gesenkt werden. Der Korrelationskoeffizient T hingegen kann
in ,,KV1“ um bis zu rund 1.7 % und in ,,KV2“ um 3.5 % verbessert werden. Da der Korrelati-
onskoeffizient 7 selbst dimensionslos ist, wurden hierbei die relativen Veridnderungen ermittelt.
Der MBE,,; wird insbesondere durch die Kalibrierung noch stirker reduziert, sodass der Bereich
zwischen dem 25% und 75 % Quantil bei beiden Vergleichen um etwa 66 % gegeniiber dem

Standardverfahren sinkt.

In Abschnitt 7.3 wird die Hochrechnung beispielhaft an einem Tag mit wechselnder Bewdl-
kung analysiert. Die Ubereinstimmung mit den Wetterstationsdaten ist dabei hoch und es werden
die unterschiedlichen Einfliisse der Direkt- und Diffusstrahlung auf die PV-Leistung beleuchtet.

Der 6konomische Nutzen, des in dieser Arbeit entwickelten Hochrechnungsverfahrens, wird in
Abschnitt 7.4 quantifiziert. Dabei wird vereinfachend von einem quadratischen Zusammenhang
der Kosten und dem Simulationsfehler ausgegangen. Gegeniiber dem Standardverfahren erge-
ben sich potentielle Kosteneinsparungen von 15 — 25 %. Zudem wird gezeigt, dass unabhingig
von den eingesetzten Verfahren sehr grofle Verbesserungen durch Verwendung moglichst vieler

Referenzanlagen erreicht werden konnen.

In Abschnitt 7.5 findet schlieBlich eine kritische Auseinandersetzung mit der Evaluation und
den verschiedenen Modulen in der Hochrechnung statt. Zudem werden weitere zukiinftige Ent-

wicklungsschritte skizziert.
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8 Schlussbetrachtung

,Ein Sonnenstrahl reicht hin, um viel Dunkel zu erhellen.*!

Dieser Satz ist ein sehr schones Synonym fiir die vom Sonnenlicht abhédngige photovoltaische
Stromerzeugung, deren Bedeutung in den letzten Jahren national und international stark zuge-
nommen hat. Mit der Umstellung der Energiewirtschaft auf einen noch deutlich groeren Anteil
volatiler Erzeuger sind viele Herausforderungen und Chancen verbunden. Fiir eine erfolgreiche
Integration von PV-Anlagen in das Stromsystem ist eine gute Kenntnis ihrer aktuellen und zu-
kiinftigen Erzeugungsleistung wichtig. Da die PV-Leistung bei vielen Anlagen nicht gemessen
wird, werden von Netzbetreibern und zahlreichen Dienstleistern hiufig sogenannte Hochrech-
nungsverfahren eingesetzt. Das Grundprinzip einer Hochrechnung besteht darin, dass gemesse-
nen Leistungsdaten von Referenzanlagen genutzt werden, um die Leistung von Zielanlagen ohne
eigene Messeinrichtungen abzuschitzen. Das iibergeordnete Ziel der vorliegenden wissenschaft-
lichen Arbeit besteht darin, methodische Verbesserungen bei Hochrechnungsverfahren zu entwi-
ckeln, mit deren Unterstiitzung die regionale PV-Leistung zukiinftig exakter bestimmt werden
kann. Gegeniiber anderen Verfahren konnen durch einen hohen Detaillierungsgrad anlagenspe-

zifische Besonderheiten besser beriicksichtigt werden.

In diesem Kapitel soll zunichst eine kritische Wiirdigung der Arbeit in Abschnitt 8.1 statt-
finden. In Abschnitt 8.2 wird auf die Forschungsfragen aus Abschnitt 1.2 eingegangen und es
werden zentrale Erkenntnisse zusammengefasst. Das Kapitel schlieft mit einem Ausblick auf

den zukiinftigen Forschungsbedarf in Abschnitt 8.3.

8.1 Kritische Wiirdigung

In den vorherigen Kapiteln werden die entwickelten Methoden bereits kritisch diskutiert. Ziel
dieses Kapitels ist es daher nicht nur zentrale Kritikpunkte zusammenzufassen, sondern die Me-
thoden auch in ihrer ganzheitlichen Bedeutung fiir das Hochrechnungsverfahren zu bewerten.

Dariiber hinaus wird auf Grenzen in der Modellierung eingegangen und es werden Einschriankun-

' Franz von Assisi (1182-1226), gebiirtig Giovanni Battista Bernardone, katholischer Heiliger, Begriinder des Franzis-
kanerordens
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gen durch die verwendeten Daten genannt. Insgesamt lésst sich die Struktur dieses Abschnitts in
drei Themenblocke unterteilen, welche sich mit allgemeiner Kritik an Hochrechnungsverfahren
in Abschnitt 8.1.1, der Modellierung in Abschnitt 8.1.2 und den Datensétzen in Abschnitt 8.1.3

befassen.

8.1.1 Allgemeine Kritik an Hochrechnungsverfahren

Hochrechnungsverfahren konkurrieren mit anderen methodischen Ansétzen bei der Bestimmung
der regionalen PV-Leistung. Ein Hauptkritikpunkt von Saint-Drenan et al. (2017) an Hochrech-
nungsverfahren ist, dass die dabei verwendeten Referenzanlagen lediglich ihren Standort repri-
sentieren. Diese Referenzanlagen spiegeln insbesondere bei einer geringen Anzahl nicht zwangs-
laufig das Verhalten eines groBeren Portfolios weit verstreuter Anlagen wider. Ansitze, die etwa
auf satellitenbasierte Strahlungsdaten oder numerische Wettermodelldaten zuriickgreifen (siehe
Abschnitt 2.3), haben den Vorteil, dass sie nicht von punktuellen Messungen abhiingen, sondern
meteorologische Parameter wie die Globalstrahlung oder Temperatur fiir ein flichiges Gitternetz
abschitzen konnen. Satellitenbasierte Strahlungsdaten oder numerische Wettermodelle konnen
allerdings die tatsidchlich an einem Standort vorherrschenden meteorologischen Bedingungen
nur niherungsweise abbilden, sodass Abweichungen zwischen der simulierten und an Referenz-
anlagen gemessenen PV-Leistung auftreten (Engerer et al., 2017). Ob Hochrechnungsverfahren
oder andere Verfahren eine hohere Genauigkeit erzielen, hingt daher stark von der Anzahl der
Referenzanlagen und ihrer geographischen Verteilung ab (Saint-Drenan et al., 2017; Bright et al.,
2017).

Zudem kritisiert Saint-Drenan et al. (2017), dass die Anlageneigenschaften von Referenz- und
Zielanlagen unterschiedlich sein konnen, wodurch die Genauigkeit von Hochrechnungsverfah-
ren begrenzt ist. Diese Erfahrung wird auch in zahlreichen Kapiteln dieser Arbeit gemacht und es
werden Losungsansitze entwickelt, um diese Herausforderung zu iiberwinden. Unterschiedliche
Modulausrichtungen werden daher etwa durch die Leistungsprojektion aus Kapitel 4 bertick-
sichtigt. Unsicherheiten in der Parametrierung und fehlerhafte Messungen bei Referenzanlagen
konnen zudem mit den Ansitzen aus Kapitel 5 reduziert werden. Ergéinzend dazu detektiert ein in
Killinger et al. (2017a) beschriebener Ansatz zyklische Einfliisse wie eine wiederkehrende Ver-
schattung in der PV-Leistung von Referenzanlagen. Die Reprisentativitit solcher Anlagen wird
in einem daran angeschlossenen Schritt erhoht, indem diese anlagenspezifischen Einfliisse kor-
rigiert werden. Die Ansitze zur Parametrierung und Kalibrierung von Zielanlagen in Kapitel 6

ermoglichen es zudem, die unterschiedlichen Eigenschaften der Zielanlagen zu beriicksichtigen.
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Die genannten Verfahren helfen damit den Kritikpunkt von Hochrechnungsverfahren zu 16sen

und eine Beriicksichtigung unterschiedlicher Anlageneigenschaften zu realisieren.

Alle Nachteile gegeniiber anderen Ansitzen konnen selbst bei fehlerfreier Anwendung dieser
MaBnahmen nicht ausgerdumt werden. Wie in Abschnitt 4.4.4 beispielsweise bereits themati-
siert, trifft die direkte Strahlung nur bis zu einem maximalen Einfallswinkel < 90° auf ein Mo-
dul. Durch Reflektionen an der Moduloberfliche nimmt der Anteil der direkten Strahlung aber
schon deutlich frither ab (Yang et al., 2014). In Abhédngigkeit ihrer Modulausrichtung kann ei-
ne Referenzanlage daher unter Umstinden die Erzeugung eines groBeren Anlagenportfolios in
den frithen Morgen- und spiten Abendstunden nicht fehlerfrei reprasentieren. Eine Losungsstra-
tegie kann in einer dynamischen Kombination von Hochrechnungsverfahren mit beispielsweise
satellitenbasierten Strahlungsdaten liegen. Bei einer erfolgreichen Umsetzung lassen sich damit
die Vorteile unterschiedlicher Verfahren verbinden und deren individuellen Nachteile reduzieren.
Ein solcher Ansatz wird in u. a. in Saint-Drenan et al. (2011) und Bright et al. (2017) vorgestellt
sowie in Abschnitt 8.3 thematisiert.

8.1.2 Kiritik an der Modellierung

Im Rahmen der vorliegenden Arbeiten werden zahlreiche unterschiedliche Modelle genutzt und
eigene Methoden entwickelt. Dieser Abschnitt setzt sich kritisch mit den dafiir getroffenen An-
nahmen und Limitierungen auseinander. Damit sollen die bereits in den spezifischen Abschnitten
diskutierten, individuellen Kritikpunkte vervollstindigt werden. Einige dieser Kritikpunkte hén-
gen direkt mit der Datenverfiigbarkeit zusammen, sodass eine klare Trennung zu Abschnitt 8.1.3

nicht immer moglich ist.

Grundsitzlich vereinfachen die im Hochrechnungsverfahren angewendeten Modelle teils
komplexe Wechselbeziehungen der Wirklichkeit, um mit den ihnen zur Verfiigung stehenden
Variablen und Parametern die gewiinschten Zielgro3en abzuschitzen. Dieses Vorgehen limitiert
die Aussagekraft der Modelle generell und ist ein Grund dafiir, dass beispielsweise keine
perfekte Ubereinstimmung zwischen simulierten und gemessenen Werten erreicht wird. Ein
weiterer wichtiger Grund fiir Ungenauigkeiten in der Simulation ist in der Parametrierung
der Modelle zu sehen. Die Dekompositions- und Transpositionsmodelle zur Transformation
der Globalstrahlung etwa wurden an Messdaten parametriert und evaluiert, die andere
meteorologische und klimatologische Eigenschaften als vergleichbare Messwerte in der
Testregion dieser Arbeit aufweisen. Aus diesem Grund werden in Gueymard und Ruiz-Arias
(2016) Dekompositionsmodelle an verschiedenen Standorten weltweit evaluiert und fithren zu

teilweise sehr unterschiedlichen Ergebnissen.
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Ahnliches gilt fiir eigene Modellentwicklungen. Das quadratische Modell zur Simulation der
PV-Leistung in Kapitel 4 approximiert das in Abschnitt 3.3 beschriebene Modell zwar sehr gut,
reprasentiert aber damit lediglich dessen Parametrierung. Beide Modelle haben dadurch einen
klar definierten Zusammenhang zwischen Inputvariablen wie der Globalstrahlung, dem Modul-
typ und der Umgebungstemperatur mit der zu simulierenden PV-Leistung. Diese Vereinfachung
der komplexeren Wirklichkeit setzt sich bei der Auswahl des Modultyps fort. Von unterschiedli-
chen zur Verfiigung stehenden Modultypen beschrinken sich alle Simulationen in dieser Arbeit
auf kristalline Solarzellen aus Silizium (c—Si). Damit wird zwar dem iiberaus hohen Marktanteil
dieses Zelltyps entsprochen (Fraunhofer ISE, 2017b), aber auch eine grundlegende Annahme ge-
troffen, da Information zum verwendeten Zelltyp von den meisten PV-Anlagen nicht vorliegen.
Dartiiber hinaus stehen in der Literatur auch komplexere Modelle zur Simulation der PV-Leistung
zur Verfiigung, die etwa die Windgeschwindigkeit, Verkabelung der Module oder Aufstinderung
bei Flachdachanlagen beriicksichtigen. Da diese Informationen ebenfalls nur fiir wenige Anlagen

vorliegen, wird in den Simulationen bewusst von solchen Modellen abgesehen.

Eine weitere Vereinfachung ist die Beriicksichtigung sonstiger Verluste als konstantem Faktor
fiir alle Anlagen in Abschnitt 3.3.1. Individuelle Anlagenunterschiede werden dabei gar nicht
beriicksichtigt und die Festlegung dieses Wertes lehnt sich an empirischen Erfahrungen mit gro-
Beren Anlagenportfolios an. Diesem Kritikpunkt wird in Kapitel 5 begegnet, indem ein Verlust-
faktor fiir jede Referenzanlage individuell bestimmt wird. Fiir Zielanlagen findet zudem eine
anlagenspezifische Kalibrierung in Abschnitt 6.4 statt. Trotzdem verbleibt damit ein konstanter
Faktor fiir jede Anlage, bei dem saisonale oder tageszyklische Einfliisse nicht abgebildet werden
konnen. Der in Killinger et al. (2017a) publizierte und in Abschnitt 8.3 beschriebene Ansatz zielt

daher darauf ab ebendiese Einfliisse zu detektieren und fiir Referenzanlagen zu korrigieren.

Vereinfachend werden in den Simulationen dieser Arbeit zudem keine Reflektionsverluste an
der Moduloberflache beriicksichtigt. Zwar zeigen Zwischenergebnisse bei der Entwicklung der
Modelle in Kapitel 4 und Kapitel 5, dass der Einbezug der Reflektionsverluste mit dem in Yang
et al. (2014) beschriebenen Verfahren zu keinen Verbesserungen fiihrt, eine hohere Genauigkeit

ist aber moglicherweise in alternativen Modellierungsansitzen moglich.

Wie bereits in Kapitel 2 thematisiert, wird dariiber hinaus vereinfachend davon ausgegangen,
dass der mittels der PV-Anlagen erzeugte Strom ungehindert eingespeist wird. Eine reduzierte
Einspeisung durch eine Abregelung, Leistungsbegrenzung oder den Eigenverbrauch wird damit

im Kontext dieser Arbeit nicht beriicksichtigt und in den jeweiligen Abschnitten begriindet.

Bei der Simulation der reflektierten Strahlung wird zudem von einer konstanten Umgebungs-

albedo ausgegangen, da keine préziseren standortspezifischen Informationen vorliegen. Der da-
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durch zu erwartenden Fehler ist jedoch gering, da die reflektierte Strahlung meist nur einen ge-

ringen Anteil an der gesamten Globalstrahlung aufweist.

Die in Kapitel 5 entwickelte Qualititskontrolle reagiert sehr sensibel auf die Festlegung von
Schwellenwerten. Bei der Bestimmung dieser Schwellenwerte wurde daher sehr darauf geachtet,
dass unkritische Messwerte nicht zu Unrecht als fehlerhaft oder aufféllig deklariert werden. In
dem Spannungsfeld einer zu lockeren oder zu strengen Qualititskontrolle erfolgte die Parame-
trierung der Schwellenwerte daher auf Basis empirischer Erfahrungen. Falls das Verfahren bei
anderen Datensitzen angewendet werden sollte, ist daher eine kritische Uberpriifung der Schwel-

lenwerte unbedingt anzuraten.

Wie in diesem Abschnitt aufgezeigt, gibt es eine Vielzahl unterschiedlichster Annahmen und
Begrenzungen. Vereinfachungen sind jedoch nicht pauschal als negativ zu bewerten. Wie die Er-
gebnisse in Kapitel 4 und Gueymard (2009) zeigen, konnen komplexere Modelle unter manchen
Voraussetzungen (z. B. ungenauen Eingangsdaten) sogar schlechtere Fehlermalle aufweisen. In
einer langen Simulationskette wie dem Hochrechnungsverfahren ist es daher wichtig herauszu-
finden, welche Informationen in Bezug auf die simulierten PV-Leistung einer Region essentiell
sind. Saint-Drenan (2015) untersucht diese Fragestellung bei der Simulation der PV-Leistung
individueller Anlagen. Er kommt zu dem Ergebnis, dass u. a. die installierte Leistung sowie der
Azimut- und Neigungswinkel unbedingt beriicksichtigt werden sollten. Alle genannten Groflen
werden im Hochrechnungsverfahren dieser Arbeit einbezogen. Unbeantwortet bleibt allerdings,
welche Bedeutung diese und andere Parameter bei der Simulation von hunderten oder gar tau-
senden Anlagen in einem Netzgebiet haben. Dieser Frage soll daher im Rahmen einer Sensitivi-

tatsanalyse nachgegangen werden, die in Abschnitt 8.3 vorgestellt wird.

8.1.3 Kiritische Auseinandersetzung mit den Datensatzen

Im Rahmen dieser Arbeit werden zahlreiche unterschiedliche Datensitze einbezogen. Bei der
Auswahl wurde darauf geachtet, dass diese moglichst frei zuginglich und in vielen Regionen
verfiigbar sind. Damit soll die Ubertragbarkeit der entwickelten Methoden auch auf andere Ge-
biete gewdhrleistet werden. Die Daten wurden zudem mit groer Sorgfalt in Hinblick auf ih-
re Qualitdt und Aktualitit ausgewdihlt, um eine unerwiinschte Beeinflussung der Ergebnisse zu
vermeiden. Wenn moglich wurden zusitzliche Verfahren entwickelt, welche die Datenqualitét
kritisch tiberpriifen. Limitierungen, die mit der in dieser Arbeit getroffenen Auswahl an Daten-
sdtzen verbundenen sind, sollen in diesem Abschnitt ebenso diskutiert werden wie eine mogliche

Verwendung bislang unberiicksichtigter Datensitze.
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Viele Evaluationen in der vorliegenden Arbeit sind auf die 45 zur Verfiigung stehenden PV-
Anlagen begrenzt. Die Ubertragbarkeit der Ergebnisse auf reale Anwendungsfille zur Simulati-
on von vielen tausend Anlagen ist daher beeintrichtigt. Gegenldufige und sich kompensierende
Tendenzen erschweren zudem generelle Aussagen. Liegt beispielsweise die Modulausrichtung
bei Referenzanlagen in niedriger Datenqualitit bei einer realen Anwendung vor, ist die Genau-
igkeit der Leistungsprojektion begrenzt. Im Gegenzug dazu kann jedoch eine Kalibrierung in
der realen Anwendung moglicherweise einen ungleich hoheren Nutzen als in den Evaluatio-
nen dieser Arbeit erzielen, wenn die jdhrlichen Ertrige viel stirker schwanken als bei den 45
analysierten Anlagen. Uberlagert wird dieses Zusammenspiel unterschiedlicher Faktoren zudem
durch Aggregationseffekte von einer Vielzahl an Anlagen und Standorten. Besonders positiv ist
bei den verwendeten Leistungszeitreihen der 45 Anlagen jedoch hervorzuheben, dass die Daten-
qualitdt hoch und der Analysezeitraum mit fiinf Jahren lang ist. Dadurch konnen Millionen von
Datenpunkten miteinander verglichen und die Aussagekraft der Ergebnisse gestéirkt werden. Die
Ubertragbarkeit von methodischen Verbesserungen kann zudem im Rahmen der in Abschnitt 8.3

vorgestellten Sensitivitdtsanalyse iiberpriift werden.

Das Hochrechnungsverfahren aus dieser Arbeit ist fiir eine Anwendung in Echtzeit konzipiert.
Um zeitliche Verzogerungen durch den Abruf und die Verarbeitung dafiir benétigter Daten aus-
zugleichen, wird ein zeitliches Interpolationsverfahren in Abschnitt 6.2 vorgestellt. Dieses Ver-
fahren geht von gleichbleibenden meteorologischen Verhiltnissen aus und korrigiert lediglich
den Sonnenstand. Die Genauigkeit dieses Verfahrens geht daher mit einem steigenden Progno-
sehorizont schnell zuriick. Fiir eine Simulation der PV-Leistung in den ndchsten Stunden oder
Tagen miissen daher andere Datenquellen wie numerische Wettermodelle oder Wolkenzugsvek-
toren aus Satellitenbildern (Kiihnert, 2016) einbezogen werden. Ein solcher Dateninput kann ein-
fach in das entwickelte Hochrechnungsverfahren eingebunden werden und wird in Abschnitt 8.3

thematisiert.

Bei der anlagenspezifischen Simulation der PV-Leistung in dieser Arbeit wird die Modul-
ausrichtung von jeder Anlage benétigt. Diese Daten liegen aktuell nicht vor und werden daher
mithilfe eines GIS-basierten Ansatzes in Abschnitt 6.1 parametriert. Eine erfolgreiche Parame-
trierung hingt dabei stark von einer hohen Datenqualitit und -aktualitét ab. Eine Einschrinkung
bei diesem Ansatz ist die fehlende Moglichkeit, ihn fiir ein groBes Gebiet zu validieren, auch
wenn stichprobenartige Uberpriifungen eine hohe Ubereinstimmung aufweisen. Die Modulaus-
richtungen von groflen Freiflachen- und Flachdachanlagen werden mit dem skizzierten Ansatz
zwar abgeschitzt, aufgrund ihres vergleichsweise groflen Einflusses auf die regionale PV-Leis-

tung wird eine manuelle Uberpriifung jedoch empfohlen.
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Wie in Abschnitt 6.1 diskutiert, stehen inzwischen fiir eine Vielzahl an Stidten digitale Ho-
henmodelle zur Verfiigung. Durch die Integration solcher Modelle kann die Verschattung durch
Gebidude, Hindernisse und topographische Strukturen in der Hochrechnung beriicksichtigt und
moglicherweise weitere Verbesserungen erreicht werden. Die sehr hohe Rechenzeit (Fath et al.,
2015; Freitas et al., 2015) erschwert aktuell noch eine groBflichige Anwendung in Hochrech-
nungsverfahren. Daher werden digitale Hohenmodelle in dieser Arbeit ausschlieBlich zur Para-

metrierung von Zielanlagen eingesetzt.

Eine zentrale Grundlage fiir die Simulation der PV-Leistung in einer Region ist das EEG-Anla-
genregister. Dieses Register enthilt wichtige Informationen zum Standort, der installierten Leis-
tung, der Jahresenergiesumme oder der Identitét einer Anlage. In den letzten Jahren wurde der
Informationsgehalt solcher Angaben teilweise aus Datenschutzgriinden reduziert, wodurch eine
priazise Modellierung dieser Anlagen zunehmend erschwert wird. Dariiber hinaus zeigen sich im
Umgang mit dem Register eklatante Qualititsprobleme. Teilweise sind unbekannte Postleitzah-
len hinterlegt oder es wird von unrealistisch hohen Jahresenergiesummen berichtet. Nach § 111e
und § 111f EnWG wird das bestehende EEG-Anlagenregister durch das Marktstammdatenregis-
ter (MaStR) abgeldst. Damit soll u. a. die Datenqualitét erhoht und Meldepflicht fiir Anlagenbe-
treiber besser durchgesetzt werden. Dariiber hinaus sollen im MaStR zusitzliche Informationen

wie etwa der Azimut- und Neigungswinkel von PV-Anlagen hinterlegt werden (BNetzA, 2017b).

8.2 Schlussfolgerungen und Zusammenfassung

Wie bereits in der Einleitung dieses Kapitels beschrieben, werden im Rahmen dieser Arbeit me-
thodische Verbesserungen bei Hochrechnungsverfahren entwickelt, mit deren Unterstiitzung die
regionale PV-Leistung zukiinftig exakter bestimmt werden kann. In diesen Hochrechnungsver-
fahren werden leistungsgemessene Referenzanlagen genutzt, um die PV-Leistung zahlreicher
Zielanlagen ohne eigene Messeinrichtungen zu bestimmen. Das gesamte Hochrechnungsverfah-
ren ist modular aufgebaut. Alle Ansitze sind zudem so konzipiert, dass sie moglichst wenige
und frei zugingliche Datensiitze einbeziehen. Damit soll die Ubertragbarkeit auf andere Regio-
nen gewihrleistet und die praktische Relevanz erhoht werden. Eine von der Hochrechnung unab-
hingige, zusitzliche Verwendung einzelner Module ist ebenfalls moglich, woraus eine Vielzahl
unterschiedlicher Anwendungsfille resultiert. Nachfolgend werden die wichtigsten Erkenntnis-
se aus den einzelnen Modulen und aus ihrer kombinierten Anwendung in der Hochrechnung

zusammengefasst sowie die Forschungsfragen abschlieBend beantwortet.
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Der ersten Forschungsfrage folgend soll untersucht werden, wie die Modulausrichtung in
Hochrechnungsverfahren beriicksichtigt werden kann und welcher Nutzen daraus resultiert. Hier-
zu wird in der vorliegenden Arbeit ein als Leistungsprojektion bezeichnetes Verfahren entwi-
ckelt. Ein erster Schritt in diesem Verfahren ist die Berechnung der horizontalen Globalstrahlung
aus der PV-Leistung einer Referenzanlage. Da hierfiir sowohl Strahlungsmodelle als auch ein
PV-Leistungsmodell (siche Kapitel 3) invertiert werden miissen, wird in Kapitel 4 ein selbst
entwickelter und universeller Losungsansatz vorgestellt. Aus der dabei ermittelten horizontalen
Globalstrahlung wird in einem letzten Schritt die PV-Leistung von Zielanlagen unter Beriicksich-
tigung der Modulausrichtung simuliert. Auch wenn durch die aufwéndige Simulationskette ein
kleiner Fehlerbeitrag zu erwarten ist, iiberwiegt der Nutzen dieses Losungsansatzes insbesondere
bei unterschiedlichen Azimutwinkeln zwischen Referenz- und Zielanlagen. Die RMSE,,; Werte
verbessern sich gegeniiber einem Standardfall ohne Beriicksichtigung der Modulorientierung um
durchschnittlich ca. 5% und die Korrelationskoeffizienten T um 2.5 %. Da der Korrelationsko-
effizient T selbst dimensionslos ist, wurde hierbei die relative Verdnderung ermittelt. Der zu er-
reichende Mehrwert durch Beriicksichtigung der Modulorientierung hiangt zudem stark von den
meteorologischen Bedingungen ab und ist an Tagen mit einem hohen Anteil an Direktstrahlung
deutlich groBer, da diese eine grolere Winkelabhingigkeit aufweist. Auflerhalb von Hochrech-
nungsverfahren kann durch die Kenntnis der horizontalen Globalstrahlung ein groBer zusétzli-
cher Nutzen entstehen, wenn diese lokalen ,,Messungen* etwa zur Erhhung der riumlichen und
zeitlichen Auflosung von numerischen Wettermodellen oder satellitenbasierten Strahlungsdaten
eingesetzt werden. Auf einen solchen Anwendungsfall wird in Abschnitt 8.3 noch néher einge-

gangen.

Damit die Leistungsprojektion erfolgreich angewendet werden kann, ist die Kenntnis der Mo-
dulausrichtung von Referenz- und Zielanlagen notig. Wie vorhandene Datensitze bestmoglich
genutzt werden konnen, um die Modulausrichtung dieser Anlagen zu parametrieren, ist daher
Gegenstand der zweiten Forschungsfrage. Referenzanlagen haben dabei den groBen Vorteil, dass
thre PV-Leistung gemessen wird. Diese Leistung wird in einem in Abschnitt 5.3 entwickelten
Verfahren genutzt, um unter Einbezug der Umgebungstemperatur und simulierten Strahlungs-
werten die Modulausrichtung mit einer Genauigkeit von durchschnittlich rund 4° zu bestimmen.
Seitens der Zielanlagen stehen hingegen keine Messwerte der PV-Leistung zur Verfiigung. Um
auch solche Anlagen richtig zu parametrieren, von denen lediglich die Adresse bekannt ist, wird
in Abschnitt 5.3 ein GIS-basierter Ansatz entwickelt. Die Genauigkeit des Verfahrens kann nur
in Stichproben kontrolliert werden und zeigt hierbei eine hohe Ubereinstimmung. In Summe
werden zudem systematische Unterschiede in der Modulausrichtung zwischen den damit para-

metrierten PV-Anlagen in Freiburg und den 45 dort zur Verfiigung stehenden Referenzanlagen
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beobachtet. Diese Erkenntnis unterstreicht sowohl die Bedeutung der Parametrierung, als auch

ihre simulative Beriicksichtigung durch die Leistungsprojektion im Hochrechnungsverfahren.

Um Messungen an einzelnen Standorten flichig verfiigbar zu machen, werden hédufig raumli-
che Interpolationsverfahren eingesetzt. Im Auftrag der dritten Forschungsfrage werden daher in
Abschnitt 6.3 verschiedene Ansitze miteinander verglichen, welche die aus der PV-Leistung ab-
geleitete horizontale Globalstrahlung rdumlich interpolieren. Komplexe geostatistische Verfah-
ren konnen dabei keine besseren Ergebnisse erzielen als das einfachere IDW-Verfahren. Grund
hierfiir ist die selbst bei benachbarten Standorten beobachtete hohe Varianz in der horizonta-
len Globalstrahlung, die insbesondere durch individuelle Anlagenunterschiede verursacht wird.
Infolgedessen finden geostatistische Verfahren keinen entfernungsbasierten Zusammenhang zwi-
schen den Strahlungswerten und konnen diesen vermeintlichen Vorteil gegeniiber dem IDW-Ver-
fahren nicht nutzen. Da das IDW-Verfahren eine deutlich schnellere Rechenzeit erreicht, wird es

im Kontext dieser Arbeit empfohlen.

Anlagenspezifische Unterschiede sind nicht nur eine Herausforderung fiir geostatistische In-
terpolationsverfahren, sondern fiihren insgesamt zu einer grolen Unsicherheit sowohl bei der
Ableitung der horizontalen Globalstrahlung als auch bei der Simulation der PV-Leistung. Ei-
ne individuelle Kalibrierung von PV-Anlagen kann diese Unsicherheit deutlich reduzieren. Der
vierten Forschungsfrage nachgehend werden daher zwei unterschiedliche Verfahren im Rahmen
dieser Arbeit entwickelt und evaluiert. Der in Abschnitt 5.3 genannte Ansatz parametriert nicht
nur die Modulausrichtung, sondern leitet aus dem Vergleich mit Simulationswerten gleichzei-
tig einen Verlustfaktor ab. Mit diesem Verlustfaktor kann die Effektivitidt einer Anlage bei der
Umwandlung der Strahlung in Leistung bewertet und korrigierend in der Simulation eingesetzt
werden. Im Zeitraum von 2010 bis 2014 wurde ein Riickgang von 0.5 % pro Jahr festgestellt, was
sehr gut mit Literaturwerten zur Degradation iibereinstimmt und damit die hohe Genauigkeit des
Verfahrens unterstreicht. Ein zweiter Ansatz (sieche Abschnitt 6.4) konzentriert sich auf die Ziel-
anlagen, von denen keine Leistungsmessungen, jedoch die Jahresenergiesumme und installierte
Leistung aus dem EEG-Anlagenregister vorliegen. Daraus lisst sich die Effektivitit einer Anla-
ge auf jihrlicher Basis unter Einbezug meteorologische Bedingungen evaluieren. Verschiedene
statistische Ansitze verhelfen schlieBlich zur Ableitung eines spezifischen Korrekturwertes, mit

dem die analysierten Fehlermale signifikant verbessert werden konnen.

Insbesondere in den Morgen- und Abendstunden verindert sich in kurzen Zeitabschnitten der
Sonnenstand und mit ihm die davon abhingige PV-Leistung. Der mit der Messung von Refe-
renzanlagen, Datenaufbereitung und Simulation der PV-Leistung verbundene Zeitaufwand fiihrt
jedoch dazu, dass Simulationsergebnisse der Hochrechnung erst mit einer kleinen Verzogerung

bereitgestellt werden konnen. Der fiinften Forschungsfrage folgend soll nach einer Methode ge-
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sucht werden, die den Einfluss des Sonnenstandes der PV-Leistung ohne die Hinzunahme von
Wetterprognosen fiir einen kleinen Prognosehorizont korrigieren kann. In Abschnitt 6.2 wird
dazu ein Verfahren vorgestellt, mit dem dieser vorhersehbare Einfluss ausgeglichen wird. Ge-
geniiber einem Ansatz ohne eine solche zeitliche Interpolation zeigen die Ergebnisse ein hohes
Verbesserungspotential, insbesondere an Tagen mit gleichbleibenden meteorologischen Bedin-
gungen und einem konstanten Strahlungsindex. Wechselhafte Tage mit einer hohen Variabilitit
sind hingegen mit groBen Unsicherheiten verbunden und fithren mitunter zu Fehleinschétzun-
gen. Aus diesem Grund sollte bei der operationellen Umsetzung eines Hochrechnungsverfahrens
stark auf die Rechenzeit geachtet werden. Stehen Ergebnisse wegen aufwindiger Methoden erst
spater zur Verfiigung, kann der Vorteil der moglicherweise priziseren Simulation durch die zeit-
liche Unsicherheit bereits wieder aufgehoben sein. Sowohl bei der Konzeption eigener Ansitze,
als auch bei der Verwendung externer Modelle aus der Literatur wird daher stets der Nutzen

gegeniiber der zu erwartenden Rechenzeit sorgfiltig abgewogen.

Eine einzelne Referenzanlage kann die simulierte Leistung zahlreicher Zielanlagen beeinflus-
sen. Aufgrund dieser starken Hebelwirkung ist es wichtig, dass Messfehler oder unerwiinsch-
te anlagenspezifische Einfliisse bei Referenzanlagen erkannt werden konnen. Die sechste For-
schungsfrage motiviert daher zur Entwicklung einer automatisierten Qualitdtskontrolle bei den
Leistungsdaten von Referenzanlagen. Insbesondere bei mehrjdhrigen Daten und vielen PV-An-
lagen ist eine manuelle Uberpriifung nicht modglich. Dem Forschungsauftrag folgend wird in Ka-
pitel 5 ein innovatives Verfahren entwickelt, welches in einem ersten Schritt die bereits erwédhn-
te Parametrierung der Modulorientierung und die Bestimmung eines Verlustfaktors vornimmt.
In einem zweiten Schritt kann basierend darauf die PV-Leistung jeder Anlage unter Clear Sky
Bedingungen simuliert werden. Durch zahlreiche Vergleiche mit den gemessenen Leistungswer-
ten und festgelegten Schwellenwerten konnen ungewohnliche Abweichungen leicht identifiziert
werden. Dariiber hinaus werden auch anlageniibergreifende Filterkriterien vorgestellt, mit denen
beispielsweise eine ungewohnlich hohe Varianz oder lidnger anhaltende Mehr- oder Minderpro-
duktionen identifiziert werden. Insgesamt wurden durch die verschiedenen Testkriterien rund
3.3 —6.2% der energetischen Erzeugung in den Jahren 2011-2014 als besonders aufféllig mar-
kiert.

Ergédnzend zur individuellen Evaluation der einzelnen Methoden findet in Kapitel 7 eine kom-
binierte Anwendung im Rahmen des in dieser Arbeit entwickelten Hochrechnungsverfahrens
statt und folgt damit dem Auftrag der letzten Forschungsfrage. Um den Mehrwert einzelner
Methoden leichter quantifizieren zu konnen, werden dazu unterschiedliche Szenarien definiert.
Die Szenarien werden fiir unterschiedliche Kombinationen aus Referenz- und Zielanlagen durch

Kreuzvalidierungen evaluiert. Als Vergleichsgrundlage dient stets ein Standardverfahren, wel-
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ches vereinfachend davon ausgeht, dass die PV-Leistung von Referenz- und Zielanlagen iiber-
einstimmt. Generell kann ein starker Riickgang der FehlermafBe fiir eine steigende Anzahl an
Referenzanlagen bei einer fixen Anzahl von Zielanlagen beobachtet werden. Der Anstieg an
Referenzanlagen fiihrt dabei nicht nur zu einem hoheren Informationsgehalt, sondern Aggrega-
tionseffekte helfen auch anlagenspezifische Einfliisse zu dimpfen und die FehlermaBle dadurch
zu verbessern. Unabhéngig von der Anzahl zur Verfiigung stehender Referenzanlagen fiihrt die
Beriicksichtigung der Modulorientierung stets zu einer signifikanten Verbesserung der Simula-
tionsergebnisse. Der Nutzen einer rdumlichen Interpolation hingegen steigt mit der Anzahl an
Referenzanlagen und reduziert insbesondere die RMSE,,; Werte. Die Kalibrierung von PV-Anla-
gen ist dariiber hinaus eine sehr vielversprechende Erweiterung. Hierbei muss jedoch sorgfiltig
darauf geachtet werden, dass keine systematische Verzerrung durch eine einseitige Anwendung
entsteht und sowohl Referenz- als auch Zielanlagen kalibriert werden. Der MBE,,; kann durch
die Kalibrierung um etwa 66 % gegeniiber dem Standardverfahren reduziert werden?. Dieser si-
gnifikante Riickgang im MBE,,; belegt eindriicklich, in welchem MaBe die Unsicherheit in der
Hochrechnung durch eine Kalibrierung reduziert werden kann. Insgesamt zeigt sich durch die
kombinierte Anwendung aller genannten Module ein enormes Verbesserungspotential. Wihrend
der RMSE,,; um bis zu 13 % gesenkt werden kann, steigt der Korrelationskoeffizient 7 um 3.5 %.
Im Vergleich zum Standardverfahren werden zudem relative Kosteneinsparungen in Hohe von
durchschnittlich 15 — 25 % beobachtet.

Wie bereits in Abschnitt 8.1.3 diskutiert, basieren die vorgestellten Ergebnisse und Zusam-
menhédnge auf Analysen und Evaluationen von 45 leistungsgemessenen PV-Anlagen sowie einer
Wetterstation aus der in Abschnitt 3.1 beschriebenen Testregion. Es wird erwartet, dass die obi-
gen Aussagen zu den einzelnen Modulen auch auf andere Regionen und PV-Anlagen iibertragen
werden konnen. Insbesondere beim Zusammenwirken dieser Module im Hochrechnungsverfah-
ren wird allerdings eine starke Abhingigkeit von der Auswahl, Anzahl und rdumlichen Vertei-
lung der Referenz- und Zielanlagen beobachtet. Zwar wird erwartet, dass die getroffenen Aus-
sagen eine zufriedenstellende Allgemeingiiltigkeit aufweisen, die Gréenordnung der erreich-
baren Verbesserungen aber fallspezifisch untersucht werden muss. Mit der Aussicht, dass durch
die fortschreitende Digitalisierung in Zukunft die Anzahl relevanter Datensétze zunehmen wird,
kann die Anwendung der vorgestellten Modulteile in Hochrechnungsverfahren daher ausdriick-

lich empfohlen werden.

2 Als MaBstab dient hierbei der Bereich zwischen dem 25 % und 75 % Quantil.
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8.3 Weiterer Forschungsbedarf

In der Auseinandersetzung mit den im Rahmen dieser Arbeit vorgestellten methodischen Ansit-
zen kann eine grofe Vielzahl zukiinftiger Forschungsthemen identifiziert werden. Davon werden

nachfolgend einige besonders vielversprechende Ideen herausgegriffen und erliutert.

Um im Zuge der Leistungsprojektion die horizontale Globalstrahlung aus der PV-Leistung
abzuleiten, wird das in dieser Arbeit entwickelte iterative Ndherungsverfahren eingesetzt. Ein
aussichtsreicher und auch naheliegender nichster Schritt ist die Entwicklung von mathematisch
invertierbaren Transpositions- und Dekompositionsmodellen. Prinzipiell eignet sich hierfiir eine
exponentielle Struktur, wie sie etwa in Olmo et al. (1999) und Engerer (2015b) verwendet wird.
Durch eine an die variable Modulausrichtung angepasste Modellierung soll die Invertierung zu-
kiinftig nicht nur einfacher, sondern auch systematische Uber- und Unterschitzungen bei den

diffusen und direkten Strahlungskomponenten vermieden werden.

Wenn die Modulorientierung grofflichig beriicksichtigt werden soll, ist eine Parametrierung
mithilfe der Ausrichtung von Dachflichen ein vielversprechendes Vorgehen. Der in dieser Ar-
beit entwickelte Ansatz verwendet hierfiir DEM. Der Datenbestand solcher DEM nimmt in den
letzten Jahren zwar kontinuierlich zu und umfasst in Deutschland schon ganze Bundeslinder,
es fehlt bislang aber eine Homogenisierung in der Struktur, die Datenerhebung bezieht sich auf
verschiedene Zeitriume, die Verwendung ist teilweise mit gro3en Kosten verbunden und Daten
sind vielerorts noch nicht verfiigbar. All diese Griinde erschweren aktuell einen Einsatz in vielen
Netzgebieten. Besonders interessant ist daher die Entwicklung von alternativen Ansitzen, die
offentlich zugingliche Daten verwenden und universell einsetzbar sind. Methodische Entwick-
lungen in Mainzer et al. (2016) und Mainzer et al. (2017) nehmen sich dieses Themas an und
kombinieren frei verfiigbare Luftbilder mit den Gebdudegrundrissen von OpenStreetMap contri-
butors (2015). Mithilfe von Bilderkennungsverfahren werden die Azimutwinkel einzelner Dach-
flachen dabei detektiert. Diese Daten konnen alternativ zu den DEM mit dem in Abschnitt 6.1
beschriebenen Ansatz zur Bestimmung der Modulausrichtung verwendet werden. Aktuell ist der
Ansatz leider noch auf bestimmte Dachtypen begrenzt und der Neigungswinkel wird auf Basis
einer Normalverteilung geschitzt. Da alle dafiir notigen Daten weltweit und kostenlos verfiig-
bar sind, wire der Nutzen weiterer Verbesserungen des Verfahrens von Mainzer et al. (2016) und
Mainzer et al. (2017) fiir Hochrechnungsverfahren, Potentialanalysen und anderen Anwendungs-

fillen von grofer Bedeutung.

Bei der zeitlichen Interpolation wird bislang ein einfacher aber dennoch wirkungsvoller An-

satz verwendet. Insbesondere bei wechselhaften Wetterlagen ist die Anwendung aber unsicher
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und fehlerbehaftet. Fiir weitere Verbesserungen zeigen sich drei mogliche Entwicklungspfade.
In Ergiinzung zum bisherigen Ansatz kdnnen vorangegangene Zeitpunkte in regressiven Analy-
sen wie in Inman et al. (2013) umfassend beriicksichtigt werden und daraus ein probabilistischer
Bereich fiir zukiinftige Zeitschritte abgeleitet werden. Insbesondere bei einem grofleren Anlagen-
portfolio bietet sich zudem eine anlageniibergreifende Analyse wie bei Lonij et al. (2012a) und
Lonij et al. (2013) an. Damit sollen groBflachige meteorologische Veridnderungen wie beispiels-
weise der Wolkenzug durch eine Analyse der raumlichen Verteilung und des zeitlichen Verlaufs
detektiert werden. Dariiber hinaus kann die zusétzliche Berticksichtigung von satellitenbasierten
Strahlungsdaten und Wolkenzugsvektoren sowie der Einbezug von numerischen Wettermodellen

helfen, die Unsicherheit einer Prognose zu reduzieren (Kiihnert et al., 2013; Kiihnert, 2016).

In Graeber (2013) wird ein Verfahren vorgestellt, mit dem Prognosen unterschiedlicher An-
bieter kombiniert werden konnen. Die kombinierte Prognose fiihrt dabei zu durchschnittlich bes-
seren Ergebnissen als die jeweiligen Einzelprognosen. Hybride Ansitze, die verschiedene Da-
tenquellen kombinieren, sind auch fiir das Themenfeld dieser Arbeit relevant. In der Literatur
konnen einige Ansitze gefunden werden, die satellitenbasierte Strahlungsdaten mit leistungsge-
messenen Referenzanlagen verkniipfen. In Bright et al. (2017) wird ein Verfahren préisentiert, das
zunichst die Differenz zwischen der an den Referenzanlagen gemessenen und der auf Basis der
Satellitendaten simulierten Leistung berechnet. Diese Differenz wird dann rdumlich interpoliert
und zur Korrektur der Simulationswerte aller Zielanlagen verwendet. Dabei konnen Verbesserun-
gen gegeniiber Verfahren erzielt werden, welche ausschlieBlich satellitenbasierte Strahlungsda-
ten oder Leistungsmessungen an Referenzanlagen verwenden. Ein darauf aufbauender nichster
Entwicklungsschritt wird darin bestehen, zunichst die Globalstrahlung aus den Referenzanlagen
mit dem in Kapitel 4 beschriebenen Verfahren zu bestimmen. Der Vorteil dieses Verfahrens ist,
dass die Globalstrahlung direkt genutzt werden kann, um die satellitenbasierten Strahlung zu
korrigieren. Abhiingig von der Anzahl an Referenzanlagen und dem zeitlichen Intervall der Leis-
tungsmessungen kann zudem die zeitliche und rdumliche Auflésung der Satellitendaten erhoht

werden.

Bei dem in Kapitel 5 entwickelten Ansatz wird ein Verlustfaktor bestimmt, mit dem syste-
matische und leistungsmindernde Einfliisse beriicksichtigt werden konnen. Um dariiber hinaus
zyklische Einfliisse wie beispielsweise eine wiederkehrende Verschattung zu erkennen und zu
korrigieren, wird in Killinger et al. (2017a) ein als Tuning bezeichnetes Verfahren angewen-
det. Die Ergebnisse zeigen, dass die Reprisentativitiat der Referenzanlagen deutlich erhoht und
eine darauf basierende Hochrechnung verbessert werden kann. Ein néchster interessanter Ent-
wicklungsschritt besteht darin, die satellitenbasierten Strahlungsdaten zur Detektion zyklischer

Einfliisse zu verwenden. In Abhéngigkeit dieser satellitenbasierten Strahlung kann zudem die
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Korrektur der zyklischen Einfliisse erfolgen. Ziel dieser Ansitze ist es, unerwiinschte anlagen-
spezifische Einfliisse zu eliminieren, sodass Referenzanlagen die lokale Einstrahlungssituation
und die zu erwartende PV-Leistung benachbarter Anlagen mit erhohter Genauigkeit beschreiben

konnen.

Wie grof3 die zu erwartenden Vorteile der in dieser Arbeit vorgestellten Maflnahmen fiir ei-
nen VNB oder UNB sind und in welchem Umfang sich die daraus abgeleiteten Erkenntnisse
verallgemeinern lassen, kann im Rahmen einer Sensitivititsanalyse simulativ untersucht werden.
Grundlage einer solchen Analyse ist die Simulation der PV-Leistung mittels hochaufgeloster
Strahlungsdaten. Satellitendaten eignen sich laut Jamaly et al. (2013b) sehr gut, um die fiir Netz-
betreiber wichtige aggregierte Variabilitit vieler Einzelanlagen (sieche Abschnitt 4.3) zu untersu-
chen. Da diese Daten zudem fiir groBBe Gebiete verfiigbar sind, gelten zwei zentrale Vorausset-
zungen fiir die Verwendung im Rahmen einer Sensitivitdtsanalyse als erfiillt. Mithilfe dieser Si-
mulationsgrundlage kann auf verschiedenen raumlichen und zeitlichen Aggregationsebenen der
Nutzen zahlreicher methodischer Ansitze analysiert werden. Auf Basis solcher Untersuchungen
und unter Beriicksichtigung der vorliegenden wissenschaftlichen Arbeit konnen somit zielge-
richtete Handlungsempfehlungen fiir verschiedene Akteure in der Energiewirtschaft abgeleitet

werden.
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A Anhang

(e) 14 UTC

Abb. A.1: Satellitenbilder vom 24. Juni 2012 (The Meteo Company BV, 2012). Der rote Kreis markiert
die Position der Testregion.
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Abb. A.2: Simulation der PV-Leistung von 2043 PV-Anlagen aus dem Stadtkreis Freiburg fiir den 24. Juni
2012. Die PV-Anlagen wurden mit der Methode in Abschnitt 6.1 parametriert und als Refe-
renzanlagen dienen die in Abschnitt 3.1.1 beschriebenen Systeme. Flidchig im Hintergrund ist
die aus der PV Leistung P abgeleitete und rdumlich interpolierte horizontale Globalstrahlung
Gy, abgebildet. Jedes Quadrat spiegelt den Standort und die normierte Leistung einer einzelnen
PV-Anlage wieder, welche wie im Szenario "HR 5” simuliert wurde.
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Abb. A.3: Kartenausschnitt der PV-Leistung vom Stadtgebiet Freiburg fiir den 24. Juni 2012. Die PV-
Anlagen wurden mit der Methode in Abschnitt 6.1 parametriert und als Referenzanlagen die-
nen die in Abschnitt 3.1.1 beschriebenen Systeme. Flachig im Hintergrund ist die aus der PV
Leistung P abgeleitete und rdumlich interpolierte horizontale Globalstrahlung Gy, abgebildet.
Jedes Quadrat spiegelt den Standort und die normierte Leistung einer einzelnen PV-Anlage wie-
der, welche wie im Szenario "HR 5” simuliert wurde. Zusitzlich sind die Gebdudeumrisse aus
OpenStreetMap contributors (2015) dargestellt.
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FUr eine sichere Netzbetriebsflihrung und wirtschaftliche Vermarktung ist die Kenntnis der Strom-
erzeugung von Photovoltaik (PV)-Anlagen Uberaus wichtig. Da kontinuierliche Messdaten nur
von wenigen Anlagen vorliegen, werden diese in Hochrechnungsverfahren verwendet, um die
PV-Leistung aller Gbrigen PV-Anlagen zu simulieren. Die Modelle in dieser Arbeit bilden komplexe
Abhangigkeiten mithilfe einer anlagenscharfen Simulation ab und zeigen signifikante Verbesse-
rungen gegenuber Standardverfahren. Zu den wichtigsten methodischen Entwicklungen zahlt
eine Leistungsprojektion, mit der auf Basis von Referenzanlagen die Leistung beliebiger Zielan-
lagen unter Berlcksichtigung ihrer Modulausrichtung abgeschatzt werden kann. Schwerpunkt
dieser Leistungsprojektion ist ein inverses Verfahren, mit dem PV-Anlagen erstmals als meteorolo-
gischer Sensor fur die eintreffende Globalstrahlung eingesetzt werden kdnnen. Fir groBflachige
Anwendungen wird zudem ein innovativer Ansatz vorgestellt, mit dem die Modulorientierung
von Referenzanlagen Uberprift und von Zielanlagen abgeschatzt werden kann. Da sowohl Re-
ferenz-, als auch Zielanlagen nur schwierig abbildbaren EinflUssen unterliegen, werden Ansatze
zur Kalibrierung der simulierten Erzeugungsleistung erarbeitet. Messfehler bei Referenzanlagen
beeintrachtigen die Genauigkeit der Hochrechnung betrachtlich und werden mithilfe einer dafir
konzipierten, preisgekronten Qualitatskontrolle zuverlassig detektiert.
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