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Abstract

Wind Energy in Germany and Europe
Status, potentials and challenges for
baseload application

Part 2: European situation in 2017

In Germany the installed nominal capacity of all
wind turbines has increased twelvefold over the last
18 years to 56,000 megawatts today. In compari-
son to this, peak load amounts to about 84,000
megawatts. Together with 17 other European coun-
tries, the nominal capacity rose by eighteen times
to nearly 170,000 megawatts. Therefore Germany
hosts still today one third of every European wind
power nominal megawatt.

One essential physical property of wind energy is its
large spatiotemporal variation due to wind speed
fluctuations. From a meteorological point of view,
the electrical power output of wind turbines is de-
termined by weather conditions with typical cor-
relation lengths of several hundred kilometres. As a
result, the total wind fleet output of 18 European
countries extending over several thousand kilome-
tres in north-south and east-west direction is highly
volatile and exhibits a strong intermittent charac-
ter. An intuitively expectable significant smoothing
of this wind fleet output to an amount, which
would allow a reduction of backup power plant ca-
pacity, however, does not occur. In contrast, a high-
ly intermittent wind fleet power output showing
significant peaks and minima is observed not only
for a single country, but also for the whole of the 18
European countries. Between 2015 and 2017 the
European wind fleet’s power utilization factor re-
sulted in annual mean values between 22% to
24 % and continuously available (secured) annual
minima between theoretically 4% and 5% of its
nameplate capacity despite tens of thousands of
wind turbines distributed throughout Europe.
Wind energy therefore requires a practically 100 %
backup as long as the wind fleet’s nameplate capac-
ity has not exceeded the cumulative load of these 18
countries considered, plus reserves. As the, also
combined, capacities of all known storage technolo-
gies are and increasingly will be insignificant in
comparison to the required demand, backup must
be provided by conventional power plants, with
their business cases fundamentally being impaired
in the absence of capacity markets.
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Die installierte Nennleistung samtlicher
Windenergieanlagen in Deutschland hat
sich in den letzten 18 Jahren, von Anfang
2000 bis Ende 2017, auf rund 56.000 Me-
gawatt (MW) mehr als verzwolffacht.

Die Jahreshochstlast liegt im Vergleich
dazu aktuell bei etwa 84.000 MW.

Zusammen mit 17 weiteren europdischen
Landern erhohte sich die kumulierte instal-
lierte Nennleistung sdmtlicher Windener-
gieanlagen zeitgleich um etwa das 18-Fa-
che auf nahezu 170.000 MW. Damit ver-
fiigt allein Deutschland tiber ein Drittel der
europaweit installierten Windenergieanla-
genleistung.

Eine wesentliche physikalische Eigenschaft
der Windenergie ist ihre starke raumzeitli-
che Variation aufgrund der Fluktuationen
der Windgeschwindigkeit.

Meteorologisch betrachtet wird die aus
Windenergieanlagen eingespeiste elektri-
sche Leistung durch Wetterlagen mit typi-
schen Korrelationsldngen von mehreren
hundert Kilometern bestimmt.

Im Ergebnis ist die aufsummierte einge-
speiste Leistung der europaweit {iber meh-
rere tausend Kilometer sowohl in Nord-
Stid- als auch Ost-West-Richtung verteil-
ten Windenergieanlagen hoch volatil,
gekennzeichnet durch ein breites Leis-
tungsspektrum.

Die intuitive Erwartung einer deutlichen
Gléattung der Gesamtleistung in einem Ma-
Re, das einen Verzicht auf Backup-Kraft-
werksleistung ermoglichen wiirde, tritt
allerdings nicht ein. Das Gegenteil ist der
Fall, nicht nur fiir ein einzelnes Land, son-
dern auch fiir die grol3e Leistungsspitzen
und -minima zeigende Summenzeitreihe
der Windstromproduktion 18 européi-
scher Lander.

Fiir die Jahre 2015 bis 2017 weisen diese
Summenzeitreihen Jahresmittelwerte zwi-
schen 22 und 24 % der Nennleistung auf.
Die Jahresminimalleistungen (Stunden-
werte) erreichen trotz europaweit verteil-
ter Windparkstandorte rechnerisch 4 bis
5% der in den betrachteten 18 europaii-
schen Landern insgesamt installierten
Nennleistung.

Windenergie tridgt damit praktisch nicht
zur Versorgungssicherheit bei und erfor-
dert planbare Backup-Systeme nach heuti-
gem Stand der Technik von fast 100% der
Nennleistung des ,europdischen Wind-
parks“, solange dessen Nennleistung die
kumulierte Jahreshochstlast der betreffen-
den Lander zuziiglich Reserven noch nicht
iiberschritten hat.

Die VGB-Geschiftsstelle ist Fragen zur
Windenergienutzung in Deutschland und
17 europdischen Léndern nachgegangen
und hat im Rahmen eines VGB-Fakten-
checks Plausibilititsbetrachtungen durch-
gefiihrt.

Die Betrachtungen beruhen auf frei zu-
ganglichen Realdaten zur elektrischen
Leistungseinspeisung aus Windenergie fiir
18 Lander einschlief3lich Deutschland, ver-
offentlicht durch die nationalen und euro-
piischen Ubertragungsnetzbetreiber im
Internet.

Die VGB-Windstudie 2017 besteht aus
zwei Teilen: Im ersten Teil [1] geht es um
langjahrige Entwicklungen in Deutsch-
land von 2010 bis 2016, wihrend der zwei-
te Teil die Windstromproduktion in 18 eu-
ropdischen Léndern einschliellich
Deutschland im Jahr 2017 beleuchtet und
insbesondere der Frage nachgeht, ob im
europédischen Stromnetzverbund gemal}
dem Motto ,irgendwo weht immer Wind“
ausreichende gegenseitige Ausgleichs-
moglichkeiten bestehen.

Einleitung

Windenergie ist ein Eckpfeiler des hierzu-
lande als Energiewende bezeichneten Um-
baus der Stromversorgung zu einem rege-
nerativen System. Sie ist skalierbar, kann
jedoch als intermittierende regenerative
Energie immer nur ergdnzend im Verbund
mit planbaren, steuerbar und somit be-
darfsgerecht regelfahigen Backup-Syste-
men zuverldssig (gesichert) rund um die
Uhr elektrische Leistung liefern, wie Aus-
wertungen der Betriebserfahrungen in
Deutschland von 2010 bis 2016 im ersten
Teil der VGB-Windstudie [1] gezeigt ha-
ben. Dort heif3t es unter anderem: Trotz
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des forcierten Ausbaus der Windenergie-
nutzung an Land (onshore) und auf dem
Meer (offshore) auf gut 50.000 MW am
Jahresende 2016, von denen etwa 92 % auf
Onshore-Windenergie und 8 % auf Off-
shore-Windenergie entfielen, und entge-
gen der intuitiven Vermutung, dass eine
weitrdumige Verteilung von etwa 28.000
Windenergieanlagen (,,deutscher Wind-
park®) eine VergleichmaRigung der Sum-
menleistung bewirken sollte, ist seit dem
Jahr 2010 kein Anstieg der Jahresminimal-
werte erkennbar — alle waren kleiner als
1% der Nennleistung.

Die jahrlichen Minimalwerte, hier auf der
Basis viertelstiindlicher bis stiindlicher
Leistungsdaten ermittelt, spiegeln die per-
manent verfligbare (gesicherte) elektri-
sche Summenleistung des deutschen
Windparks wider, um die konventionelle
Kraftwerksleistung dauerhaft vermindert
werden konnte. Oder anders ausgedriickt:
Von 2010 bis 2016 gab es in jedem Jahr
mindestens eine Viertelstunde, in der
mehr als 99 % der Nennleistung des deut-
schen Windparks nicht verfiigbar waren
und praktisch ein Bedarf an 100 % planba-
rer Backup-Leistung herrschte, obwohl
sich dessen Nennleistung zeitgleich fast
verdoppelte. Die intuitive Erwartung einer
Gléattung der Windstromproduktion in ei-
nem Male, das einen Verzicht auf planba-
re Backup-Leistung ermoglichen wiirde,
hat sich damit nicht erfillt.

Planbare Backup-Leistung wird benétigt,
um die zeitlich stark schwankenden Leis-
tungseinspeisungen aus Windenergieanla-
gen im Verbund mit anderen Kraftwerken
ins Stromnetz und den Abruf elektrischer
Leistung durch Verbraucher aus dem Strom-
netz permanent in einem stabilen Gleichge-
wicht zu halten (Frequenzregelung).

Zur Aufrechterhaltung der Netzstabilitét
sind auBlerdem Systemdienstleistungen
notwendig, zum Beispiel Priméarregelleis-
tung oder grol3e rotierende Schwungmas-
sen, um weitrdiumig schwingende Abwei-
chungen der Frequenz (Netzpendelungen)
zu begrenzen — Eigenschaften, iiber die
konventionelle Kraftwerke mit ihren Tur-
bogeneratoren per se verfiigen [2], die bei
einer weitestgehend regenerativen Strom-
versorgung auf Basis von Wind- und Solar-
energie (Photovoltaik) jedoch gesondert
als zusétzliche Systemdienstleistungen be-
reitzustellen sind.

Hinzu kommt die durch Leistungseinspei-
sungen regenerativer Energiesysteme zu-
nehmend erforderliche Blindleistungs-
kompensation, um regionale Schieflagen
des europiischen Hochspannungsdreh-
stromsystems auszugleichen.

Fir die Stabilitdt des Stromnetzes wird
hierzulande zum Zeitpunkt der Jahres-
hochstlast, die {iblicherweise im Zeitraum
von November bis Februar zwischen 17:30
Uhr und 19:30 Uhr auftritt und nie vorab
bekannt ist, eine gesicherte Kraftwerksleis-
tung inklusive der Kraftwerksleistung fiir
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Netzreserve und Sicherheitsbereitschaft
von derzeit etwa 84.000 MW benotigt [3].
Wird die Windenergienutzung gemal} den
Zielvorgaben der Bundesregierung weiter
ausgebaut, so diirfte die Nennleistung al-
lein des deutschen Windparks in einigen
Jahren diese gesicherte Kraftwerksleistung
iiberschreiten. Ab diesem Zeitpunkt wére
die vorzuhaltende planbare Backup-Leis-
tung etwa auf das Niveau der gesicherten
Kraftwerksleistung zu deckeln. Dafiir wére
die gesamte vorhandene gesicherte Kraft-
werksleistung auf Basis von Braun- und
Steinkohle, Kernenergie, Gas, Wasserkraft
und Biomasse einzusetzen.

Solarenergie (Photovoltaik) als weiterer
skalierbarer, politisch auserkorener Eck-
pfeiler der Energiewende ist in den fiir die
Jahreshochstlast relevanten Jahres- und
Tageszeiten und ganzjahrig nachts iibri-
gens immer zu 100% unverfiigbar und
kann zur gesicherten Kraftwerksleistung
daher per se nichts beitragen [3].

Zum Jahresende 2017 waren deutschland-
weit nahezu 1,7 Millionen Photovoltaikan-
lagen mit rund 42.400 MW Nennleistung
(Peak) installiert, die ganzjdhrig 40 TWh
elektrischer Energie lieferten [4]. Dies ent-
sprach einer durchschnittlichen Ausnut-
zung von 11 %.

Der Nettostromverbrauch betrug im Ver-
gleich dazu rund 540 TWh. Darin sind das
Saldo aus Stromimporten und Stromex-
porten von knapp 55TWh [5], der Kraft-
werkseigenbedarf von rund 34 TWh [6]
und Netzverluste {iber alle Spannungsebe-
nen von etwa 26 TWh [7] nicht mit enthal-
ten. Somit leistete die Photovoltaik einen
Beitrag von 7,4 % zur Deckung des inlidndi-
schen Nettostromverbrauchs.

Analysen mehrjéahriger viertelstiindlicher
Zeitreihen der Wind- und Solarstrompro-
duktion in Deutschland, auf eine Nennleis-
tung von durchschnittlich 330.000 MW
hochgerechnet, um 500 TWh Strom aus
diesen zwei intermittierenden regenerati-
ven Energiesystemen (iRES) pro Jahr zu
erhalten, lassen einen weiterhin hohen Be-
darf an planbarer Backup-Leistung von
89 % der Jahreshochstlast erwarten [8, 9].
Von dieser iRES-Nennleistung wiirden
durchschnittlich 51 % auf Onshore-Wind-
energie entfallen, 14 % auf Offshore-Wind-
energie und 36 % auf Photovoltaik. Die
Jahrliefermenge von 500 TWh entspriche
dem inldndischen Nettostromverbrauch
zuziiglich der Netzverluste, abziiglich
planbarer regenerativer Energiesysteme
auf Basis von Lauf- und Speicherwasser,
Biomasse und Geothermie.

Die unter diesen Bedingungen eingesparte
Backup-Leistung von 11% der Jahres-
hochstlast ist im Wesentlichen der regel-
méRigen nichtlichen Lastabsenkung ge-
schuldet, denn mit Photovoltaik sind tags-
iiber selten hohe Backup-Leistungen
erforderlich. So entfielen beispielsweise in
den Jahren 2015 bis 2017 durchschnittlich

13% der Jahresstunden, in denen iRES-
Leistungen von weniger als 10% der iRES-
Nennleistung auftraten, auf Tageszeiten
zwischen 8:00 Uhr und 16:00 Uhr.

Da mit etwa 130 TWh etwas mehr als ein
Viertel der iRES-Jahresstromproduktion in
Zeiten geringer Nachfrage (Uberschuss)
anfallen wiirde und deswegen nicht direkt
nutzbar wére, miisste das planbare Back-
up-System das Aquivalent dieser iRES-
Uberschiisse bei einer sehr geringen Aus-
nutzung von maximal 20% zeitversetzt
bereitstellen.

Von einem auf das andere Jahr wéren au-
Berdem wetterbedingte Schwankungen
der iRES-Jahresstromproduktion von min-
destens *+15% einzukalkulieren [8], mit
Riickwirkungen auf die Backup-Leistung
bei weiterhin angestrebt hohem Versor-
gungssicherheitsniveau.

Die Zuverléssigkeit des deutschen Strom-
netzes ist laut Storungs- und Verfiigbar-
keitsstatistik des VDE-Forums Netztech-
nik/Netzbetrieb [10] nach wie vor aufler-
ordentlich hoch. Dies belege zum Beispiel
die Unterbrechungsdauer von 11,5 Minu-
ten pro Stromkunde im Jahr 2016. Auf die-
ser Basis habe das Versorgungssicherheits-
niveau der Letztverbraucher in Deutsch-
land durchschnittlich 99,998 % betragen.

Die Ergebnisse der zuvor genannten Ana-
lysen hochgerechnet iRES-Stromprodukti-
onsdaten basieren auf einer optimal aus-
balancierten Mischung von Windenergie
und Photovoltaik bei einem iRES-De-
ckungsgrad von 100% am Nettojahres-
stromverbrauch von 500 TWh, bei der die
vom Backup-System bereitzustellende
Jahresenergie minimal wird. Unter diesen
Bedingungen hitte das Backup-System
mit 130 TWh etwas mehr als ein Viertel
der Inlandsjahresnachfrage zu decken,
Photovoltaik etwa ein Fiinftel, Windener-
gie den Rest.

Bei verlustfreier Energiespeicherung mit
einer unbeschriankten Leistungsaufnahme
sowie einer auf neun Zehntel der Jahres-
hochstlast gedeckelten Leistungsabgabe
wiirden die iRES-Produktionsiiberschiisse
von durchschnittlich 130 TWh als Backup
ausreichen.

Bei Ausweitung der Betrachtung auf acht
[11] oder 27 européische Lander [12] las-
sen sich zwei Grenzfille unterscheiden:

— Im ersten Grenzfall ohne Netzkuppel-
stellen reicht eine separate Landerbe-
trachtung aus, und jedes européische
Land hat durchschnittlich 23% [11]
bzw. 24 % [12] seiner iRES-Jahresstrom-
produktion iiber ein landeseigenes plan-
bares Backup-System bereitzustellen.
Dieser theoretische Grenzfall unterstellt
innerhalb der Lander in jeder Transpor-
trichtung ausreichende Stromiibertra-
gungskapazitdten. Solche ,nationalen
Kupferplatten“ sind sicherlich in keinem
Fall realistisch.
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— Im zweiten (theoretischen) Grenzfall,
zusétzlich durch die bestmogliche euro-
pdische Vernetzung iiber Netzkuppel-
stellen mit unendlich groRer Ubertra-
gungsleistung ohne Ubertragungsverlus-
te charakterisiert, reduziert sich der
Durchschnittswert auf 16% [11] bzw.
15% [12].

Die Absenkung der Backup-Jahresenergie
von 23 auf 16% [11] bzw. 24 auf 15% [12]
spiegelt den maximal erzielbaren Nutzen bei
optimaler européischer Vernetzung wider.

Die erforderliche Backup-Leistung wiirde
bei dieser bestmoglichen Vernetzung in
Europa um durchschnittlich 13 % der Jah-
reshochstlast weiter absinken [11]. Fiir
Deutschland wére damit bei bestmoglicher
europdischer Vernetzung von einer insge-
samt um etwa ein Viertel der Jahreshochst-
last reduzierten Backup-Leistung auszuge-
hen. Rund 46 % dieser Gesamtreduktion
entfielen auf den Inlandseffekt, 54 % auf
den Europaeffekt.

Fiir die Netzkuppelstellen bei bestmogli-
cher Vernetzung wiren Ubertragungsleis-
tungen von 831.000 MW aufzubauen, was
dem Zwolffachen der transnationalen
Ubertragungsleistung Europas des Jahres
2011 entsprédche. Der Nutzen der europa-
weiten Vernetzung wiirde sich indes be-
reits bei versechsfachter transnationaler
Ubertragungsleistung der Netzkuppelstel-
len gegentiiber dem Stand von 2011 bis auf
97 % des maximal moglichen Wertes anna-
hern [12].

An dieser Stelle sei darauf hingewiesen,
dass die Berechnungen von Wagner [11]
auf Zeitreihen zur Wind- und Solarstrom-
produktion 2012 basieren, die als Transpa-
renzdaten der Ubertragungsnetzbetreiber
im Internet abrufbar sind, wahrend Rod-
riguez et al. [12] auf europdische Wetter-
daten von 2000 bis 2007 als Input fiir ihre
Modellrechnungen zur iRES-Strompro-
duktion zuriickgreifen.

Damit ist hierzulande selbst bei einer ge-
geniiber dem heutigen Stand etwa vervier-
fachten iRES-Nennleistung und europa-
weit bestmoglich ausgebauten Netzkuppel-
stellen mit einer vergleichsweise geringen
Ersparnis an planbarer Backup-Leistung
und mit einer geringen Ausnutzung des
Backup-Systems zu rechnen, mit Riickwir-
kungen auf dessen Rentabilitét.

Der erste Teil der VGB-Windstudie [1] um-
fasste Auswertungen zur Windstrompro-
duktion im Zeitraum von 2010 bis 2016 in
Deutschland. Inzwischen liegen weitere
Betriebsdaten fiir ein ganzes Jahr vor, die
eine Aktualisierung nahelegen, bevor Eu-
ropa in den Blickpunkt riickt.

Im Jahr 2017 hat sich die Nennleistung des
deutschen Windparks um 12 % gegeniiber
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Bild 1. Kennzahlen zur Windenergienutzung in Deutschland seit 2010 mit dem Jahresendwert der
Nennleistung Py des deutschen Windparks, dem jéhrlichen Maximalwert Py, und dem
j@hrlichen Minimalwert Py, sowie dem Mittelwert P, der Leistungszeitreihen.

dem Vorjahr auf ungefihr 56.000 MW wei-
ter erhoht (Bild 1), von denen rund 90%
auf Onshore-Windenergie entfielen und
rund 10 % auf Offshore-Windenergie.

Insgesamt bestand der deutsche Windpark
am Jahresende aus knapp 30.000 Anlagen.
Dies entspricht einem Zuwachs um etwa
6% gegeniiber dem Vorjahreswert.

Die Jahresmaximalleistung Py, erreichte
im Jahr 2017 mit fast 40.000 MW ein neu-
es Allzeithoch. Dieses Allzeithoch trat am
28. Oktober 2017 zwischen 18:15 Uhr und
18:30 Uhr auf.

Hinweis: Sofern nicht anders ausgewie-
sen, sind alle nachfolgenden Zeitangaben
im Zusammenhang mit viertelstiindlichen
oder stiindlichen Leistungseinspeisungen
durchgédngig in koordinierter Weltzeit
(UTC: Coordinated Universal Time) aus-
gewiesen.

Am Nachmittag und Abend dieses Okto-
bertags zog das Sturmtief ,Herwart“ mit
schweren bis orkanartigen Sturmbden so-
wie Orkanbden tiber den Norden und Os-
ten Deutschlands, verursachte in Déne-
mark, Polen und Tschechien ebenfalls
Windboen bis Orkanstdrke und fiihrte
auch dort zu dufSerst hohen Leistungsein-
speisungen aus Windenergieanlagen.

Durch die iiber weite Teile Deutschlands
und seiner Nachbarldnder an diesem Okto-
bertag zeitweise herrschenden hohen, je-
doch nicht zu hohen Windgeschwindigkei-
ten speisten umgerechnet 70% der Wind-
energieanlagen in Deutschland ihre
Nennleistung ins Stromnetz ein. Anndhernd
hohe Leistungen traten hierzulande auf3er-
dem noch am 18. Mérz 2017 im Verlauf des
Sturmtiefs ,,Eckart“ mit schweren Sturmbo-
en {iber Berlin und Brandenburg auf.

Die Windgeschwindigkeiten diirfen nicht
zu hoch sein, da bei Windgeschwindigkei-
ten von {iiblicherweise etwa 25 m/s die
Sturmabschaltung der Windenergieanla-
gen als vorbeugende Schutzmalinahme
auslost.

Auch ohne die zuvor genannten Friihjah-
res- und Herbststiirme war das Jahr 2017
duBerst windstark. Der Mittelwert P, der
elektrischen Summenleistung des deut-
schen Windparks als Maf fiir die jahrlich
bereitgestellte elektrische Energie erhchte
sich um 34 % gegentiiber dem Vorjahr auf
11.720 MW.

Dies entspricht einer Jahresstromprodukti-
on von 103 TWh. Windenergie durchbrach
damit erstmals die Jahresproduktions-
schwelle von 100 TWh.

Der jahrliche Minimalwert Py, (Viertelstun-
denwert) verharrte mit 158 MW — wie in
den sieben Vorjahren — deutlich unterhalb
von 1% des Jahresendwertes der Nennleis-
tung Py und trat am 6. Juli 2017 in der Zeit
zwischen 7:15 Uhr und 7:30 Uhr auf.

Vergleichbar geringe Leistungen {iber meh-
rere aufeinander folgende Stunden bis 1%
der Nennleistung bzw. knapp 562 MW wa-
ren im Januar, Juni, Juli, August, Septem-
ber und Oktober und damit in sechs Mona-
ten des windstarken Jahres 2017 zu ver-
zeichnen.

Fiir das laufende Jahr ist bisher ein Mini-
malwert von 229 MW zu verzeichnen, bei
einer Gesamtnennleistung von rund
58.700 MW, von der rund 90 % auf Onshore-
Windenergie entfallen und 10 % auf Off-
shore-Windenergie (Stand: Oktober 2018).

Da die geringen Leistungen sowohl tags-
iiber als auch nachts auftreten konnen, las-
sen sich Fragen nach der kiinftigen Bereit-
stellung der gesicherten Leistung nicht mit
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einem Ausbau der Solarstromerzeugung
(Photovoltaik) beantworten.

Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen in
ihren jéhrlichen Leistungsbilanzberichten
darauf hin, dass verléssliche Aussagen {iber
eventuell nicht verfiigbare Leistung zum
Zeitpunkt der Jahreshochstlast bei darge-
botsabhédngigen Einspeiseleistungen aus
volatilen regenerativen Energien nur
schwer zu treffen sind. In ihrer Verantwor-
tung fiir einen sicheren Netzbetrieb fordern
sie, dass dargebotsabhéngige Einspeiseleis-
tung zu mindestens 99 % eines Jahres ver-
fiigbar sein muss, um als gesicherte Leis-
tung beriicksichtigt werden zu kénnen [3].

Dazu werten sie regelméfig historische
Zeitreihen der auf die Nennleistung bezo-
genen, normierten Einspeiseleistungen in
Form geordneter Jahresdauerlinien aus.
Daraus leiten sie fiir den deutschen Wind-
park eine gesicherte Leistung von maximal
1% der Nennleistung ab und betonen,
auch eine Beschréankung auf die Winter-
monate lasse keine signifikante Anderung
dieses Ergebnisses erkennen [3].

Diese Vorgehensweise erscheint angesichts
der Tatsache, dass die Jahresminimalleis-
tungen des deutschen Windparks seit dem
Jahr 2010 (vgl. Bild 1) ausweislich sogar
durchweg kleiner als 0,5% der Nennleis-
tung waren, als gerechtfertigt, wenn das
aktuell hohe Niveau der Versorgungssi-
cherheit von 99,998 % [10] aufrechterhal-
ten werden soll.

Erwédhnenswert ist die zehntégige ,kalte
Dunkelflaute“ vom 16. bis 25. Januar 2017,
bei der das Wetter hierzulande gleichzeitig
von Kilte, Nebel und Windstille gepragt
war. Die Wetterlage fiihrte dazu, dass alle
Windenergie- und Photovoltaikanlagen in
Deutschland iiber diese zehn Tage bei einer
Gesamtnennleistung von rund 90.000 MW
lediglich eine Durchschnittsleistung von
knapp 4.600MW ins Stromnetz einspeis-
ten. Von dieser Durchschnittsleistung ent-
fielen drei Viertel auf Windenergie.

Der deutsche Windpark lieferte an mehre-
ren Tagen zeitweise {iber mehrere aufeinan-
der folgende Stunden Leistungen von weni-
ger als 1.800 MW bzw. 2% seiner Nennleis-
tung, wahrend Biomasse, Wasserkraft und
Geothermie eine weitgehend konstante
Leistung von 6.300 MW beisteuerten.

Alle regenerativen Energiesysteme (RES)
deckten im Verlauf der zehntigigen kalten
Dunkelflaute zusammen 15 % der Nachfra-
ge nach elektrischer Energie und erbrach-
ten eine Durchschnittsleistung von
11.000 MW.

Der RES-Minimalwert von etwa 7.000 MW
trat am 23. Januar 2017 zwischen 00:00
Uhr und 00:45 Uhr auf. Dies entsprach
etwa 6% der RES-Nennleistung [4].

Die Last variierte wahrend der kalten Dun-
kelflaute zwischen 42.000 und 75.000 MW
(Durchschnittswert: 61.000 MW), so dass
konventionelle Kraftwerke mit Leistungen
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von 33.000 bis 67.000 MW den Hauptbei-
trag zur Deckung der Nachfrage leisteten
[13].

An dieser Stelle sei darauf hingewiesen,
dass unter der Last hier die Verbraucher-
last gemé&R Definition des Verbandes euro-
paischer Ubertragungsnetzbetreiber ENT-
SO-E (European Network of Transmission
System Operators) zu verstehen ist. Diese
lasst sich aus der Bruttostromerzeugung
errechnen. Dazu sind von ihr der Kraft-
werkseigenbedarf, das Import-Export-Sal-
do und die Leistungsaufnahme von Pump-
speicherkraftwerken abzuziehen.

Zu dieser Verbraucherlast, die Netzverlus-
te beinhaltet, sind hierzulande nicht von
den Ubertragungsnetzbetreibern erfasste
Beitrdge aus der Eigenerzeugung der
Deutschen Bahn, aus Industriekraftwer-
ken, aus kleinen Blockheizkraftwerken
und aus regenerativen Kleinanlagen hin-
zuzurechnen, die insgesamt etwa 10 % der
Verbraucherlast ausmachen diirften [1].
Da ihr zeitlicher Verlauf unbekannt ist,
wird die Verbraucherlast hier stellvertre-
tend fiir den inldndischen Lastverlauf un-
verdndert genutzt.

Die zuvor genannten Daten charakterisie-
ren die Anforderungen, die an ein Backup-
System zu stellen sind, das den konventio-
nellen Kraftwerkspark bei weiterem iRES-
Ausbau kiinftig ersetzen muss, wenn das
Stromnetz weiterhin stabil und versor-
gungssicher betrieben werden soll.

Dass anhaltende Schwachwindphasen
nicht nur in Deutschland, sondern auch in
anderen Landern Europas auftreten, bele-
gen Offentliche Diskussionen zur Wind-
stromproduktion in GroBbritannien: Dort
fiel die Windstromproduktion im Juli 2018
um 40 % geringer aus als im entsprechen-
den Vorjahresmonat. Der Gesamtoutput
des Windenergieanlagenkollektivs beweg-

Windstromproduktion

100 1

te sich wochenlang in einer Bandbreite von
einigen hundert bis maximal 3.000 MW
und erreichte im Monatsdurchschnitt 9%
der Nennleistung. Bei guten Windbedin-
gungen ist in Grof3britannien ein Output
von 9.000 bis 10.000 MW typisch [14].

Im Bild 2 sind kumulierte Wahrschein-
lichkeiten der normierten, auf die Nenn-
leistung Py am Jahresende bezogenen,
stiindlichen Leistung P des deutschen
Windparks fiir die Jahre 2010 bis 2017 dar-
gestellt.

Die Abkiirzung CDF steht fiir cumulative
distribution function bzw. kumulierte Hau-
figkeitsverteilung. Das Verhéltnis des Mit-
telwertes P, zur Nennleistung Py ist als
Ausnutzung n, definiert.

Es fillt sofort auf, dass die kumulierten
Héufigkeitsverteilungen nicht in chronolo-
gischer, dem Windenergieausbau entspre-
chender Reihenfolge verlaufen. So wurde
die minimale Ausnutzung na y, von 15%
im Jahr 2014 mit einer installierten Nenn-
leistung von knapp 39.000 MW erreicht
und nicht im fritheren Jahr 2010 mit ei-
nem geringeren Ausbaustand von rund
27.000 MW.

Die héchste Ausnutzung na max von 21%
war im dullerst windstarken Jahr 2017 mit
dem héchsten Ausbaustand des Windparks
zu verzeichnen. In der Rangfolge windstar-
ker Jahre folgen absteigend die Jahre 2015,
2016, 2011, 2012, 2013, 2010 und 2014.

Das Bundeswirtschaftsministerium [4]
und die Arbeitsgemeinschaft Energiebilan-
zen [5] weisen fiir die jahrliche Wind-
stromproduktion im Zeitraum von 2010 bis
2014 zum Teil hohere Werte aus als sich
aus der Integration der viertelstiindlichen
Leistungszeitreihen ergeben, die die Uber-
tragungsnetzbetreiber auf ihren Transpa-
renzplattformen im Internet veroffentli-
chen. Dadurch konnen sich je nach Daten-
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Bild 2. Kumulierte Wahrscheinlichkeiten der auf die Nennleistung Py zum Jahresende normierten

stiindlichen Leistung P des deutschen Windparks von 2010 bis 2017.
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quelle unterschiedliche Werte der Ausnut-
zung fiir einzelne Jahre ergeben. Ab dem
Jahr 2015 sind diese Abweichungen durch-
weg kleiner als 5% der Jahresarbeit.

In dieser Arbeit kommen hierfiir durchgén-
gig die aus den Leistungszeitreihen ermit-
telte Jahresarbeit aus Windenergie und der
Jahresendwert der Nennleistung zum Ein-
satz, sofern nicht anders angegeben.

Bei dynamischem unterjéhrigen Ausbau ist
die Verwendung des Jahresmittelwertes
der Nennleistung zielfiihrender. Fiir den
im letzten Jahr stark ausgebauten Off-
shore-Windpark errechnet sich mit dem
Jahresendwert der Nennleistung von
5.400 MW eine Ausnutzung von 37 % und
mit dem Jahresmittelwert von 4.800 MW
eine deutlich hohere Ausnutzung von
42%. In letzterer ist angemessener beriick-
sichtigt, dass die unterjahrig zugebauten
Anlagen jeweils nur zeitanteilig Leistung
einspeisen konnten.

Bei der Betrachtung des gesamten deut-
schen Windparks ergibt sich fiir das Jahr
2017 mit dem Mittelwert der Leistung von
11.700MW und dem Jahresendwert der
Nennleistung von 56.000 MW eine Ausnut-
zung von 21 %. Mit dem Jahresmittelwert
der Nennleistung von 53.000 MW resul-
tiert aufgrund des geringen Hebels neu zu-
gebauter Nennleistung im Vergleich zum
Bestand eine geringfiigig hohere Ausnut-
zung von 22 %.

Beim Vergleich mit der Ausnutzung der
Windstromproduktion in anderen européi-
schen Landern interessieren ausschlief3lich
relative Unterschiede, so dass die Berech-
nungen bei solchen Betrachtungen fiir alle
Lander einheitlich durchzufiihren sind.

Obwohl die Ausnutzung des deutschen
Offshore-Windparks im letzten Jahr prak-
tisch fast doppelt so hoch wie die Ausnut-
zung des gesamten deutschen Windparks
war, sank die viertelstiindliche Leistungsab-
gabe des deutschen Offshore-Windparks in
zusammengerechnet rund 261 Stunden der
8.760 Jahresstunden auf 1% seiner Nenn-
leistung oder weniger ab. Im Jahr 2016 wa-
ren es 259 Stunden (2015: 304 Stunden).

Solche Schwachwindphasen traten in je-
dem Monat des letzten Jahres auf, darunter
ausgeprégte mehrstiindige Phasen im Janu-
ar, Marz, April, Juni, Juli, August und Sep-
tember. Zeitweise sank die Leistung des
deutschen Offshore-Windparks im Januar,
April, Juli, August und September auf 0 MW.
Fiir das Gesamtjahr waren 29 viertelstiind-
liche Nullwerte zu verzeichnen.

Damit gilt: Der deutsche Offshore-Wind-
park ist im bisher erreichten Ausbauzu-
stand ausweislich nicht grundlastféhig und
ersetzt keine konventionelle Kraftwerks-
leistung.

Wihrend sich die Nennleistung des deut-
schen Windparks seit dem Jahr 2010 inzwi-
schen mehr als verdoppelt hat, hangt das
Windaufkommen von meteorologischen
Einflussgroflen ab und kann von Jahr zu
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Jahr betréchtlich variieren. Dies belegen
langjahrige Daten zur Ausnutzung des
deutschen Windparks mit jéhrlichen
Schwankungen in einer Bandbreite bis
etwa =20% gegeniiber dem langjahrigen
arithmetischen Mittelwert [4].

Der Einfluss der Meteorologie ist gemélf3
Bild 2 beispielsweise daran erkennbar,
dass der deutsche Windpark in den wind-
starken Jahren 2015 und 2017 in 93 % der
Jahresstunden Leistungen bis 50% der
Nennleistung erbrachte, in den wind-
schwachen Jahren 2010 und 2014 in 93 %
der Jahresstunden jedoch hochstens 38 %
bzw. 41 % der Nennleistung erreichte. Dies
entspricht einer wetterbedingten Streu-
breite von rund zwolf Prozentpunkten.

Bei geringen kumulierten Wahrscheinlich-
keiten und geringen normierten Leistun-
gen sind solche Unterschiede zwischen
einzelnen Jahren aufgrund meteorologi-
scher Einfliisse kaum mehr erkennbar.

Kumulierte Wahrscheinlichkeiten von
100% wurden hierzulande in den letzten
Jahren bei Windparkleistungen von 68 bis
80% der Nennleistung erreicht. Dies be-
deutet, dass der deutsche Windpark in den
letzten acht Jahren Jahresmaximalwerte
von etwa 68 bis 80 % seiner Nennleistung
verzeichnete. Hierzulande speisen also
niemals alle Windenergieanlagen zeit-
gleich ihre Nennleistung ins Stromnetz ein.
Doch gilt das auch in anderen européi-
schen Landern? Lisst sich aus deren Leis-
tungszeitreihen ein dhnliches Verhéltnis
zwischen dem Jahresmaximalwert P,
und der Nennleistung Py ableiten?

Auf der Basis von 108 Zeitreihen zur On-
und Offshore-Windstromproduktion euro-
péischer Lander im Zeitraum von 2010 bis
2017 [13] l&sst sich iiber Regressionsanaly-
sen folgender Zusammenhang zwischen
dem Jahresmaximalwert P_,, und dem
Jahresendwert der Nennleistung Py mit ei-
nem Bestimmungsmaf der linearen Re-
gressionsanalyse von 99% ableiten:
Pprax = Cumax * Pn- Flir den Steigungsfaktor
der Geraden gilt:
Cuvax = 0,726 £0,014.

Langjahrige Betriebserfahrungen in diver-
sen Lindern Europas inklusive Deutsch-
land lassen somit in guter Ndherung er-
warten, dass bestenfalls knapp 74% der
Nennleistung eines Windenergieanlagen-
kollektivs in einem europdischen Land
zeitgleich zur Maximalleistung beitragen.
Mit dem Ausbau der Windenergienutzung
wird der Abstand zwischen der Nennleis-
tung und dem Jahresmaximalwert folglich
immer grofer, siehe auch Bild 1.

Auch fiir den Mittelwert P}, ldsst sich aus
der zuvor genannten Datenbasis néhe-
rungsweise eine lineare Abhangigkeit von
der Nennleistung Py mit einem Bestim-
mungsmald von 96 % der linearen Regressi-
on ableiten: P, = ¢, - Py. Fiir den Stei-
gungsfaktor der Geraden gilt:

¢, = 0,179 +0,009.
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Langjahrige Betriebserfahrungen belegen
hier, dass in guter Néherung bestenfalls
knapp ein Fiinftel der Nennleistung eines
Kollektivs von Windenergieanlagen in ei-
nem beliebigen europiischen Land zur
Jahresstromproduktion beitragt.

Nicht zuletzt 1asst sich aus der zuvor ge-
nannten Datenbasis ndherungsweise auch
fiir die Standardabweichung P, als Maf3 fiir
die Streuung der Leistung um den Mittel-
wert P, eine lineare Abhéngigkeit von der
Nennleistung Py mit einem Bestimmungs-
mal} von fast 99 % der linearen Regression
ableiten: P, = ¢, - Py. Fiir den Steigungs-
faktor der Geraden gilt:
¢, = 0,145 =0,0036.

Aus langjidhrigen Betriebserfahrungen
lasst sich in diesem Fall eine proportionale
Zunahme der Leistungsschwankungen zur
Nennleistung mit einem Faktor von nahezu
0,15 ableiten. Beim Windenergieausbau
sind also weiter steigende Leistungs-
schwankungen zu erwarten.

Damit ist festzuhalten: Die Betriebserfah-
rungen des Jahres 2017 bestétigen die im
ersten Teil der VGB-Windstudie fiir
Deutschland getroffenen Aussagen [1],
dass Windenergie aus der Perspektive der
Versorgungssicherheit bisher keine kon-
ventionelle Kraftwerksleistung ersetzt hat.
Ferner gilt, dass eine deutschlandweite
Verteilung von Windenergieanlagen offen-
bar allein keine Losung fiir eine zuverlassi-
ge und sichere Stromversorgung darstellt.
Dazu benétigt Windenergie Komplemen-
tartechnologien. Vor diesem Hintergrund
stellt sich die Frage, ob eine europaweite
Verteilung von Windenergieanlagen wei-
terhelfen konnte.

Zur Beantwortung dieser Frage lohnt zu-
néchst ein Blick auf die in 18 Landern Eu-
ropas am Jahresende 2017 installierte
Windenergieanlagenleistung bzw. Gesamt-
nennleistung von knapp 170.000 MW, von
der rund 91 % auf Onshore-Windenergie-
anlagen und 9% auf Offshore-Windener-
gieanlagen entfielen (Bild 3) [15]. Im
Jahr 2017 waren Offshore-Windenergiean-
lagen lediglich in Belgien, Dénemark,
Deutschland, den Niederlanden und dem
Vereinigten Konigreich im Einsatz.

Ausgewihlt wurden Lénder mit weitge-
hend intakten Zeitreihen zur Windstrom-
produktion, die 94% der europaweiten
Nennleistung am Jahresende 2017 wider-
spiegeln [13, 15].

Den Ausgangspunkt fiir die Analysen bilde-
ten im Internet zugingliche Transparenz-
daten des Verbandes europiischer Uber-
tragungsnetzbetreiber ENTSO-E [13], der
deutschen Ubertragungsnetzbetreiber 50
Hertz Transmission, Amprion, Tennet TSO
und Transnet BW sowie der Energieborse
EEX [16 bis 20]. Uber diese Transparenz-
plattformen sind Zeitreihen zur Einspei-
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Gesamtnennleistung 2017 der 18 Lander
~170.000 MW
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Bild 3. Installierte Windenergieanlagenleistung in 18 Léandern Europas am Jahresende 2017.
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18 europdische Lénder
AT Osterreich
BE Belgien
CZ Tschechien
DE Deutschland
DK Ddanemark
ES  Spanien
FI  Finnland
FR  Frankreich
GR Giriechenland
IE Ifand
IT ltalien
NL Niederlande
NO Norwegen
PL Polen
PT Portugal
RO Rumanien
SE  Schweden
GR UK Vereinigfes Konigreich

Bild 4. Ubersicht Gber 18 ausgewertete Linder in Europa. Direkte Nachbarlénder Deutschlands
sind in roter Schrift gekennzeichnet, weiter entfernt gelegene Lénder in blauer Schrift.

sung elektrischer Leistung aus diversen
Kraftwerkskategorien, darunter Wind-
energie- und Photovoltaikanlagen, ebenso
wie zur Nachfrage der Verbraucher (Last)
in viertelstiindlicher bis stiindlicher Aufl6-
sung abrufbar.

Uber die ENTSO-E-Transparenzplattform
waren alle Zeitreihen ab dem Jahr 2015
zeitlich synchronisiert abrufbar, ein wichti-
ger Faktor fiir Auswertungen zum Leis-
tungsgleichgewicht zwischen Verbrauch
und Erzeugung in unterschiedlichen Lan-
dern. Dies ermoglichte einen einheitlichen
Abruf aller Daten geméf3 der koordinierten
Weltzeit.

Ergdnzende Hinweise zur Methodik der
Datenqualifizierung und -plausibilisierung
sind im ersten Teil der VGB-Windstudie
veroffentlicht [1].
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Bild 3 verdeutlicht: Auf Deutschland al-
lein entfiel mit rund 56.000 MW knapp ein
Drittel der Gesamtnennleistung des europé-
ischen Windparks, mit Abstand gefolgt von
Spanien (14 %) und Grof3britannien (12 %)
sowie Frankreich (8 %) und Italien (6 %).

Im Bild 4 ist eine Europakarte der hier
betrachteten 18 européischen Lander dar-
gestellt. Die direkten Nachbarldnder
Deutschlands sind in roter Schrift gekenn-
zeichnet und alle weiter entfernt gelege-
nen Lénder in blauer Schrift. Auf die sieben
direkten Nachbarldnder Deutschlands (AT,
BE, CZ, DK, FR, NL, PL) entfillt aktuell
etwa ein Fiinftel der Nennleistung des eu-
ropdischen Windparks und auf die anderen
zehn weiter entfernt gelegenen Lénder
(ES, FI, GR, IE, IT, NO, PT, RO, SE, UK) die
Halfte der Gesamtnennleistung.

Die gelben Punkte in der Europakarte sym-
bolisieren die Schwerpunkte der Wind-
parks der einzelnen Lander, ermittelt auf
Basis von Geokoordinaten der grofiten
Windpark-Cluster im Jahr 2016 [21]. Der
Schwerpunkt des deutschen Windparks
und des aus den 18 Landern gebildeten eu-
ropdischen Windparks sind mit 140 Kilo-
metern (km) Abstand fast deckungsgleich.

Die gro3te Entfernung zwischen Wind-
parkschwerpunkten weist das Landerpaar
Finnland und Portugal mit fast 3.300 km
auf, gefolgt von Spanien und Finnland
(3.100km) sowie Griechenland und Irland
(3.000km). Portugal und Ruménien sowie
Griechenland und Norwegen weisen eben-
falls sehr groe Entfernungen von jeweils
2.900km auf.

Unter der Annahme, dass sich alle Lander
gegenseitig mit Windstrom aushelfen sol-
len, ergibt sich bei 18 betrachteten Landern
aus 153 moglichen Landerpaaren eine
mittlere Transportdistanz von 1.500km
zwischen zwei Windparkschwerpunkten.

Der Uberlagerung der Leistungseinspei-
sungen der Windenergieanlagenkollektive
in den hier betrachteten 18 europédischen
Landern liegt die stark vereinfachende An-
nahme einer Kupferplatte iiber Europa un-
ter Vernachléssigung jeglicher Verluste in
den Transport- und Verteilnetzen zugrun-
de. Oder anders ausgedriickt: Die Sum-
menleistung ist quasi an einer punktformi-
gen Einspeisestelle abgreifbar.

Im Bild 5 sind Summenzeitreihen der
stiindlichen Windstromproduktion fiir
Deutschland (oben), fiir Deutschland plus
sieben direkte Nachbarldnder (Mitte) so-
wie fiir Deutschland plus 17 européische
Lander (unten) im Jahr 2017 dargestellt.

InderTabelle 1 sind zudem ergédnzende
Betriebsparameter und energiestatistische
Grofden aufgefiihrt.

Zundachst ist erkennbar, dass nicht nur die
Summenzeitreihe der Windstromprodukti-
on in Deutschland (DE), sondern auch die
der Windstromproduktion in Deutschland
plus sieben (DE+7) oder 17 Léndern
(DE+17) betrichtliche zeitliche Schwan-
kungen aufweisen.

Augenscheinlich sind auch die Summen-
leistungen mehrerer Lander korreliert, wie
die ausgeprégten Leistungsmaxima und
-minima belegen, die offenbar hiufig in
vielen Liandern gleichzeitlich auftreten.
Hier stellt sich die Frage, ob beim Uber-
gang von einem einzelnen Land auf meh-
rere Lander Glattungseffekte identifizier-
bar sind.

Die Frage lasst sich in einem ersten Ansatz
anhand der Spannweite zwischen den
grofdten und kleinsten Leistungswerten in
Relation zur Nennleistung Py bewerten.

Diese relative Spannweite, hier als Variati-
onsbreite bezeichnet, ist als Verhiltnis der
Differenz der Mittelwerte der gro3ten
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Bild 5. Summenzeitreihen der Windstromproduktion 2017 fiir Deutschland (oben), fiir Deutsch-
land plus sieben direkte Nachbarlénder (Mitte) sowie fir Deutschland plus siebzehn

Lénder (unten).

(Pyayx minus 5% Py) und kleinsten Leis-
tungswerte (P, plus 5% Py) zur Nenn-
leistung des betreffenden Windparks defi-
niert.

Angewandt auf die betrachteten drei Fille
Deutschland, Deutschland plus sieben Lan-
der sowie Deutschland plus 17 Lander er-
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gibt sich das folgende Bild: Die Variations-
breite der Summenzeitreihe sinkt ausge-
hend von Deutschland bei gemeinsamer
Betrachtung von Deutschland mit sieben
Liandern (DE+7) um ein Zehntel auf etwa
61% der Nennleistung, wihrend sie fiir
Deutschland mit 17 Landern (DE+17) um
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ein Drittel auf 46 % zuriickgeht. Demnach
scheint eine gewisse Glattung in Teilberei-
chen der Summenzeitreihe einzutreten.

Doch welche Aussagen lassen sich — statis-
tisch — fiir die gesamte Summenzeitreihe
treffen? Der Variationskoeffizient £ als Ver-
héltnis der Standardabweichung P, zum
Mittelwert P, ist ein dimensionsloses Maf3
fiir die Streuung einer Zeitreihe.

Fiir ein européisches Einzelland lasst sich
der Variationskoeffizient mit Ergebnissen
der obigen linearen Regressionsanalyse in
guter Naherung zu & = ¢;/c, = 0,81 ab-
schétzen. Fiir ein einzelnes européisches
Land fiihren demnach bereits geringe Ab-
weichungen vom Mittelwert um 1,2 Stan-
dardabweichungen nach unten zu Leistun-
gen von 0 MW, wie bereits am Beispiel
Deutschlands in [1] erldutert.

Aus der Summenzeitreihe von acht Lin-
dern (DE+7) resultiert indes ein Variati-
onskoeffizient von &pg, 7 = 0,63.

In diesem Fall fiihren erst Abweichungen
um 1,6 Standardabweichungen vom Mit-
telwert nach unten zu Leistungen von
OMW. Fiir die Summenzeitreihe 18 euro-
péaischer Lander (DE+17) ergibt sich zu
guter Letzt ein noch geringerer Variations-
koeffizient von Epg, 17 = 0,42. In diesem
Fall fithren erst Abweichungen um 2,4
Standardabweichungen vom Mittelwert
nach unten zu Leistungen von 0 MW. Diese
Betrachtungen legen eine gewisse Ver-
gleichméRigung der Windstromprodukti-
on bei der Uberlagerung der Leistungszeit-
reihen europédischer Lander bzw. Glét-
tungseffekte nahe.

Bild 6 verdeutlicht diesen Glattungsef-
fekt anhand der kumulierten Wahrschein-
lichkeiten der normierten, auf die Nenn-
leistung Py am Jahresende bezogenen,
stiindlichen Leistung P des europdischen
Windparks fiir das Jahr 2017 im Vergleich
zur Bandbreite kumulierter Wahrschein-
lichkeiten fiir Deutschland von 2010 bis
2017.

Der europiische Windpark (DE+17) er-
reichte eine Jahresmaximalleistung von
54 % der Nennleistung und eine Ausnut-
zung von 23 %. Die Summenzeitreihen der
stiindlichen Leistungsabgabe des deut-
schen Windparks in einzelnen Jahren wei-
sen im Vergleich dazu Jahresmaximalwerte
von 68 bis 80 % der Nennleistung auf (vgl.
Bild 2).

Fiir ein durchschnittliches européisches
Einzelland wiren nach der zuvor beschrie-
benen linearen Regressionsanalyse in guter
Nédherung Jahresmaximalleistungen von
73 % der Nennleistung zu erwarten.

Der Abstand zwischen der Nennleistung
und dem Jahresmaximalwert nimmt dem-
nach bei kumulierter Betrachtung mehre-
rer Liander stérker zu als bei einem einzel-
nen Land.

Ein Blick auf den Jahresminimalwert be-
statigt, dass selbst bei idealisierender Be-
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Tab. 1. Relevante Parameter der Windstromproduktion 18 européischer Lander im Jahr 2017 mit
dem Jahresendwert der Nennleistung Py, dem Maximalwert Py, dem Mittelwert P,, dem
Minimalwert Py, sowie der Standardabweichung P, der stindlichen Leistungsabgabe des
jeweiligen Landeswindparks. AuBerdem ist die aus 8.760 Stundenwerten aufsummierte
Jahresenergie Eg ausgewiesen und der im BP Statistical Review of World Energy [15]
veréffentlichten Jahresenergie gegeniibergestellt.

tond Py Phox P, Prin P, Ex Eq [15]

in MW in MW in MW in MW in MW in TWh in TWh
DE 56.164 39.231 11.720 165 8.813 102,7 106,6
DK 5.476 4.685 1.644 9 1.154 14,4 14,8
PL 6.397 5.234 1.633 28 1.238 14,3 14,9
Cz 308 237 64 1 51 0,6 0,6
AT 2.828 2.679 768 0 676 6,7 6,5
FR 13.759 10.290 2.608 390 1.887 22,8 24,3
BE 2.843 2.082 572 3 471 5,0 6,6
NL 5.070 4.280 1.255 7 1.010 11,0 10,6
DE+7 92.845 61.773 20.265 1.742 12.840 177,5 184,9
SE 6.691 5.523 1.976 117 1.092 17,3 17,3
Fl 2.113 1.607 470 9 361 4,1 4,8
RO 3.029 2.756 834 0 692 7,3 7.4
GR 2.651 1.702 483 16 336 4,2 55
IT 9.479 6.696 2.005 40 1.462 17,6 17,7
ES 23.170 15.564 5.384 420 3.017 47,2 49,1
PT 5316 4.471 1.367 5 988 12,0 12,3
IE 3.127 2.595 825 0 602 7,2 7,4
UK 18.872 11.394 4.726 431 2.507 41,4 49,6
NO 1.162 975 306 6 184 2,7 2,8
DE+17 168.455 91.638 38.639 7.855 16.384 338,5 358,8
100 Windstromproduktion Stundenwerte -
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Bild 6. Kumulierte Wahrscheinlichkeiten der auf die Nennleistung Py, zum Jahresende normierten
stiindlichen Leistung P des européischen Windparks und die entsprechende Bandbreite
kumulierter Wahrscheinlichkeiten fiir Deutschland im Zeitraum von 2010 bis 2017.

trachtung ohne jegliche Netzverluste rela-
tiv geringe permanent verfiigbare (gesi-
cherte) Leistungen resultieren: Fiir den
europiischen Windpark waren es im Jahr
2017 rund 5% der Nennleistung bzw.
knapp 7.900 MW. Fiir Deutschland betrug
der Jahresminimalwert im Vergleich dazu
0,3% der Nennleistung bzw. 165 MW und
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fiir Deutschland inklusive seiner sieben di-
rekten Nachbarldnder waren es 2% bzw.
knapp 1.800 MW.

Diese Jahresminimalwerte sind allerdings
nicht mit einem simplen linearen Hochska-
lieren nachvollziehbar. So entfiel zum Jah-
resende 2017 etwa ein Drittel der Nennleis-

tung des europdischen Windparks auf den
deutschen Windpark. Die Verdreifachung
des deutschen Jahresminimalwertes im Sin-
ne einer Hochrechnung liee fiir den euro-
paischen Windpark einen Jahresminimal-
wert von 495 MW erwarten. Tatséchlich ist
dieser Jahresminimalwert um fast das
48-Fache hoher. Eine gewisse Vergleichmi-
Bigung tritt somit nachweislich ein.

Buttler et al. [22] werteten Zeitreihen zur
Windstromproduktion 2014 in 28 Landern
der Européischen Union aus und sprechen
im Zusammenhang mit der Summenzeit-
reihe dieses europdischen Windparks von
einem statistisch signifikanten Glattungsef-
fekt, der zu einer ganzjédhrig verfiigbaren,
grundlastfdhigen (gesicherten) Leistung
von 4% der Nennleistung fiihre. Die unter-
jahrige gesicherte Leistung dieses europdi-
schen Windparks steige bei einer Beschrén-
kung auf die Wintermonate, also zeitweise,
auf etwa 9% der Nennleistung an.

Da die Summenzeitreihe der Last der euro-
péaischen Lander in diesen Monaten eben-
falls durch eine deutlich ansteigende Nach-
frage gepragt ist, wie anhand der Trendli-
nie fiir den stiindlichen Lastverlauf dieser
Lander im Bild 7 dargestellt (Annahme:
keine Netzverluste), féllt das Bewertungs-
ergebnis selbst bei unterjdhriger Betrach-
tung der Windstromproduktion nicht ent-
scheidend glinstiger aus.

Der Jahresmittelwert der Summenzeitrei-
he der stiindlichen Last in den 18 Liandern
betrug im Jahr 2017 rund 327.000 MW.

Bei Beschrankung auf vier Wintermonate
von November bis Februar ergibt sich ein
viermonatiger Mittelwert von 366.000 MW.
Diesem um 39.000 MW gegeniiber dem
Jahresmittelwert hoheren Mittelwert stiin-
de bei einer winterbedingten Verdopplung
der gesicherten Leistung des europiischen
Windparks auf 10% seiner Nennleistung
eine zeitweise Erhohung der Leistungsab-
gabe des europdischen Windparks um
etwa 9.000 MW gegeniiber.

Im Jahr 2017 lieferten die Windenergiean-
lagen in Europa insgesamt rund 340 TWh
an elektrischer Energie. Die aus der Sum-
menzeitreihe der stiindlichen Last der 18
europdischen Lander errechnete Gesamt-
nachfrage nach elektrischer Energie betrug
rund 2.900 TWh.

Windenergie trug mit 12% zur Deckung
der Nachfrage nach elektrischer Energie
bei. Im Vergleich dazu weist die internatio-
nale Energiestatistik fiir die Bruttostromer-
zeugung der 18 europiischen Linder im
Jahr 2017 ein Niveau von knapp 3.300 TWh
aus [15].

Die Differenz von rund 400 TWh zwischen
der Bruttostromerzeugung und der aus der
Last errechneten Nachfrage ergibt sich
zum einen aus dem gem&f ENTSO-E-Defi-
nition nicht in der stiindlichen Last beriick-
sichtigten Kraftwerkseigenbedarf, dem
Import-Export-Saldo und der Leistungs-
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Bild 7. Windstromproduktion und Lastverlauf in 18 europdischen Landern im Jahr 2017. Anders als in Deutschland fiel der Jahres-

minimalwert des Offshore-Windparks in
100.000 Stundenwerte Europa aufgrund der weitrdumigeren Ver-
teilung der Windenergieanlagen in der
Nord- und Ostsee zu keinem Zeitpunkt auf
OMW ab, sondern betrug 89 MW (Stun-
denwert).
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Damit ist auch der européische Offshore-
0 Windpark im bisherigen Ausbauzustand
Jan  Feb Mrz  Apr  Mai  Jun Jul Aug  Sep Okt Nov Dez praktisch nicht grundlastféhig.

Die normierten Summenleistungen des
Onshore-Windparks und des Offshore-
Windparks verdeutlichen, dass die bisheri-
ge Ausdehnung beider Windparks tiber
Europa offenbar nicht fiir eine Vergleich-
méaligung in einem Male ausreicht, das
einen spiirbaren Verzicht auf Backup-
Kraftwerksleistung erméglichen wiirde:
Die dort jeweils hintereinander gelegten
normierten Summenleistungen beider
Windparks lassen erkennen, welche Leis-
tungsliicken sich schliefSen lassen und wel-
che Leistungsspitzen sich weiter erhohen.
Das Ergebnis ist erniichternd: Liicken wer-
den nur in iberschaubarem Mal3e gefiillt,
Leistungsspitzen nehmen weiter zu. Die

BEZEACHEFENEZ0rDGN
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= Korrelation der Leistungseinspeisungen ist
Jan  Feb Mrz  Apr  Mai  Jun  Jul  Aug Sep Okt Nov Dez deutlich erkennbar.
Jahr 2017 — Quelle: ENTSOE Es stellt sich die Frage, ob durch eine ver-

stiarkte Einbeziehung weit voneinander
Bild 8. Summenzeitreihen der stiindlichen Leistungsabgabe aus Onshore-Windenergie (blau) und  antfernt gelegener europdischer Lander

Offshore-Windenergie (orange) in 18 europdischen Léandern im Jahr 2017 und normierte
Summenzeitreihen unter der Annahme einer unterjéhrig linear wachsenden Nennleistung
von Onshore-Windenergie (blau) und Offshore-Windenergie (orange, hinterlegt).

bessere Ergebnisse erzielbar waren, wie
von Grams et al. [23] und Becker [24] vor-
geschlagen. Fiir eine Bewertung dieses
aufnahme von Pumpspeicherkraftwerken Beispiel der durch eigene Kraftwerke ge- Vorschlags bieten sich eine raumliche Kor-
aller 18 Linder. Zum anderen sind nicht deckte Verbauch der deutschen Industrie, relationsanalyse und ein priifender Blick
alle Verbraucher zu 100 % abgebildet, zum  der nicht 6ffentlich erfasst wird. auf die Netzverluste an.
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Korrelationsanalysen beschéftigen sich aus
mathematischer Sicht mit der Frage, wie
Daten voneinander abhéngen. In diesem
Fall geht es um die Frage, ob und in wel-
chem Maf3e die Summenzeitreihen fiir die
stiindliche Leistungsabgabe zweier landes-
weiter Windparks von ihrer mittleren Dis-
tanz voneinander abhéngen, also rdumlich
korrelieren.

Der Korrelationskoeffizient ry ist allgemein
ein Mal? fiir die Richtung und die Stdrke
einer Korrelation und kann Werte im Be-
reich zwischen -1 und +1 annehmen. Hier-
bei sind die folgenden Fille zu unterschei-
den:

— Bei perfekt korrelierten Daten nimmt der
Korrelationskoeffizient Werte von +1
(positiv) oder -1 (negativ) an. Die Verédn-
derungen sind exakt gleich stark. Die
Richtung ist entweder exakt gleich (+1)
oder exakt entgegengesetzt (-1). Ein Bei-
spiel fiir eine perfekt positive Korrelation
wéren die Geschwindigkeiten von zwei
Fahrzeugen, die {iber eine Abschlepp-
stange miteinander verbunden sind.

— Bei unkorrelierten Daten gilt fiir den
Korrelationskoeffizienten: ry = 0. Die-
ses Ergebnis wére beispielsweise bei ei-
nem Vergleich von Hausnummern mit
den Schuhgro3en der Bewohner zu er-
warten.

— Bei positiver Korrelation nimmt der Kor-
relationskoeffizient positive Werte von
mehr als 0 und kleiner als 1 an. Positive
Korrelationskoeffizienten wiren etwa
bei einem Vergleich von Korper- und
Schuhgrollen zu erwarten. Hier ginge es
um eine gleichgerichtete Entwicklung.
Steigt die Korpergrofe, so nimmt in der
Regel auch die SchuhgrolZe zu.

— Bei negativer Korrelation liegt der Korre-
lationskoeffizient im Bereich oberhalb
von -1 bis kleiner als 0. Ein Beispiel fiir
negativ korrelierte Daten sind die Auf3en-
temperatur und die Skiurlauberzahl in
einer Winterurlaubsregion. Hier geht es
um eine entgegengesetzte Entwicklung.
Fallt die Aullentemperatur, so steigt in
der Regel die Skiurlauberzahl an.

Fiir die hier durchzufiithrende raumliche
Korrelationsanalyse bildeten die 18 Zeitrei-
hen zur Windstromproduktion des Jahres
2016 und die 18 Schwerpunkte der landes-
weiten Windparks die Basis. Die Gesamtan-
zahl N moglicher Ldnderkombinationen
lasst sich allgemein mit z Landern aus fol-
gender Gleichung ermitteln:
N = Ye-z-(z—1).

Bei 18 Landern ergeben sich insgesamt 153
mogliche Landerkombinationen und 153
mittlere Distanzen Ax zwischen den
Schwerpunkten der landesweiten Wind-
parks.

Da es sich bei den Zeitreihen der 18 Lander
ausweislich um nicht normalverteilte Da-
ten handelt, fiel die Wahl auf das Rangkor-
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Bild 9. Spearman-Rangkorrelationskoeffizient rs als Funktion der mittleren Distanz Ax zwischen
den Schwerpunkten landesweiter Windparks fiir 18 Lénder, errechnet auf der Basis von
stiindlichen Zeitreihen zur Windstromproduktion 2016. Neben Belgien und den Nieder-
landen als Lénderpaar mit dem héchsten Korrelationskoeffizienten sind sieben direkte
Nachbarlénder Deutschlands, Finnland und Portugal als Landerpaar mit der weitesten
mittleren Distanz, Spanien und Finnland sowie Spanien und Schweden als die beiden
Lénderpaare mit den geringsten Korrelationskoeffizienten farblich hervorgehoben.

relationsverfahren nach Spearman. Das
Verfahren ist robust gegeniiber Ausreilsern
und nutzt die in Rédnge konvertierten Stun-
denwerte der Summenzeitreihen der
Windstromproduktion von jeweils zwei
landesweiten Windparks zur Berechnung
des Spearman-Rangkorrelationskoeffizi-
enten rg fiir 153 Landerpaare, nachfolgend
vereinfachend als Korrelationskoeffizient
bezeichnet.

Fiir die Bestimmung der mittleren Distan-
zen zwischen den landesweiten Windparks
waren zundchst die Schwerpunkte der
Windparks der 18 Liander zu ermitteln.
Hierfiir bildeten gewichtete Lagekoordina-
ten der jeweils etwa flinf bis fiinfzehn grof3-
ten Windpark-Cluster des betreffenden
Landes im Jahr 2016 die Basis [21].

Anschliefend waren 153 mittlere Distan-
zen fiir die einzelnen landesweiten Wind-
parks untereinander zu ermitteln. Mit dem
Kartendienst Google Maps liel3en sich die
gesuchten Entfernungen zwischen den
Schwerpunkten aller landesweiten Wind-
parks untereinander bestimmen. Das Er-
gebnisistim Bild 9 dargestellt.

Den maximalen Korrelationskoeffizienten
von 0,8 erreichen Belgien und die Nieder-
lande bei einer mittleren Distanz zwischen
ihren Windparkschwerpunkten von rund
200 km.

Mit den Niederlanden, Danemark, Tsche-
chien, Polen, Belgien und Frankreich wei-
sen sechs direkte Nachbarlander Deutsch-
lands Korrelationskoeffizienten von 0,4
oder mehr bei mittleren Distanzen von
knapp 400 bis 900 km auf. Eine Ausnahme
bildet Osterreich mit einem Korrelationsko-
effizienten von lediglich 0,2 bei einer mitt-

leren Distanz von knapp 600 km. Ein Grund
fiir die grofRere Entkopplung im Vergleich
zu den anderen direkten Nachbarldndern
Deutschlands konnten zum Beispiel die Ge-
birgsziige der Alpen bzw. die Hohenlage
des Osterreichischen Windparks sein.

Bei allen Korrelationskoeffizienten ober-
halb von 0,4 verlaufen die Leistungsein-
speisungen aus den landesweiten Wind-
parks einzelner benachbarter Lander weit-
gehend synchron, so dass Glattungseffekte
kaum bzw. allenfalls in {iberschaubarem
Umfang erkennbar sind, wie im Bild 10
am Beispiel der auf die Nennleistung nor-
mierten Summenleistungen der stiindli-
chen Windstromproduktion 2016 Belgiens
und der Niederlande, Deutschlands und
Frankreichs sowie Deutschlands und Os-
terreichs verdeutlicht.

Die jeweils wie zwei Kdimme hintereinan-
dergelegten normierten Summenleistun-
gen dieser Lander vermitteln einen Ein-
druck davon, welche Leistungsliicken sich
bei einer Kopplung der Windparks dieser
Landerpaare schlieBen lassen und welche
der Leistungsspitzen sich weiter erhohen.
Das Ergebnis: Leistungsliicken fiillen sich
kaum auf, und Leistungsspitzen erhéhen
sich weiter. Die Korrelation der Leistungs-
einspeisungen ist gut erkennbar.

Damit lasst sich festhalten, dass Nachbar-
lander, die mit 200 bis 900 km weit vonei-
nander entfernten Schwerpunkten ihrer
landesweiten Windparks durchweg positi-
ve Korrelationskoeffizienten von 0,2 bis
0,8 aufweisen, kaum erkennbare Beitrage
zur angestrebten landeriibergreifenden
Vergleichmafligung der Windstrompro-
duktion leisten kénnen.
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Bild 10. Normierte Summenzeitreihen der stindlichen Windstromproduktion 2016 benachbarter
Léinder mit positiven Spearman-Rangkorrelationskoeffizienten.

Analysen auf Basis von Messdaten zu
Windgeschwindigkeiten an 27 niederldndi-
schen Standorten bestatigen derartige Kor-
relationsldngen von mehreren hundert Ki-
lometern [25].

Bei Frankreich fallt im Vergleich mit allen
anderen Nachbarlandern Deutschlands die
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hohe Jahresminimalleistung von etwa
2,7% der Nennleistung auf. Ein Grund
konnten die in westlicher (Atlantik) und
nordwestlicher Richtung (Armelkanal)
verlaufenden, ausgedehnten Kiistenlinien
Frankreichs sein. Auch Spanien und das
Vereinigte Konigreich weisen Jahresmini-
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malwerte durchweg deutlich oberhalb von
1%, jedoch bis hochstens 2,3 % der Nenn-
leistung auf.

Intuitiven Erwartungen zufolge miisste eine
VergleichmiRigung der Windstromproduk-
tion am ehesten bei denjenigen Landerpaa-
ren zu finden sein, die moglichst weit vonei-
nander entfernt sind oder moglichst geringe
Korrelationskoeffizienten aufweisen. Aller-
dings treten negative Korrelationskoeffizi-
enten iiberhaupt nur bei zwolf der 153 Léan-
derpaare auf, die vor allem Kombinationen
der Lander Skandinaviens bzw. Nordeuro-
pas mit Landern der iberischen Halbinsel
oder der Agiis betreffen.

Die landesweiten Windparks von Finnland
und Portugal sind mit 3.300 km am weites-
ten voneinander entfernt. Fiir diese Lander
ergibt sich ein negativer Korrelationskoef-
fizient von -0,003. Hier ist von unkorrelier-
ten bis schwach gegenldufigen Zeitreihen
auszugehen.

Die Windparkschwerpunkte Spaniens und
Finnlands sind mit 3.100km am zweitwei-
testen voneinander entfernt. Die Lander
weisen zudem einen negativen Korrelati-
onskoeffizienten von -0,077 auf. Spanien
und Schweden haben mit -0,118 den ge-
ringsten Korrelationskoeffizienten. Ihre
Windparkschwerpunkte sind rund
2.400km voneinander entfernt.

ImBild 11 sind fiir diese weit entfernten
Landerpaare normierte Summenleistun-
gen der stiindlichen Windstromprodukti-
on 2016 erneut wie zwei Kimme hinterei-
nander gelegt. Obwohl der Anteil sichtba-
rer Blauflichen der jeweils hinterlegten
Windstromproduktion im Vergleich zu po-
sitiv  korrelierten Zeitreihen gemaéld
Bild 10 zunimmt, l4sst sich festhalten,
dass sich zahlreiche Leistungsliicken selbst
bei unkorrelierten (rg = 0) bis schwach ne-
gativ korrelierten (rg < 0) Stundenwerten
der Windstromproduktion kaum vergleich-
mafligen und viele Leistungsspitzen nach
wie vor miteinander korrelieren.

Somit bleibt ein Grofteil der zeitlichen
Schwankungen der Windstromproduktion
auch bei weit entfernten Landern erhalten.
Eine Nutzung der in iiberschaubarem Maf3e
erkennbaren Glattungseffekte setzt Strom-
transporte {iber grof3e Distanzen voraus.

Eine Frage der Netzverluste

Diese Betrachtungen verdeutlichen, dass
bei einer verstéarkten europdischen Vernet-
zung Stromferntransporte iiber sehr grofie
Distanzen notwendig werden, um einen,
wenn auch geringen, Glattungseffekt zu er-
reichen. Dies wirft Fragen nach den Netz-
verlusten auf, da in der Elektrizitdtswirt-
schaft bislang die Devise gilt, Kraftwerke
moglichst verbrauchernah zu errichten, um
Netzverluste gering zu halten. Diese setzen
sich aus lastabhéngigen und lastunabhéngi-
gen Verlusten, Verlusten aufgrund der Leis-
tungstransformation und Verlusten aus der
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Bild 11. Normierte Summenzeitreihen der stiindlichen Windstromproduktion 2016 weit entfernter
Lénder mit negativen Spearman-Rangkorrelationskoeffizienten.

Blindleistungskompensation zusammen.
Der Hauptanteil der Verluste entfallt indes
auf Warmeverluste durch den ohmschen
Widerstand der Ubertragungsleitungen.

Beim Stromtransport {iber Freileitungssys-
teme mit Hochspannungswechselstrom
(HVAC: High voltage alternating current)
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treten spezifische Gesamtverluste von etwa
1% pro 100 km Transportdistanz auf [26],
die iiber weite Bereiche von Ubertragungs-
leistungen in etwa konstant bleiben.

Heutige technische Grenzen der HVAC-
Ubertragung liegen bei Héchstspannungen
von etwa 765kV sowie Ubertragungsleis-
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tungen bis 3.000 MW und Transportentfer-
nungen bis etwa 1.000km, letztere limi-
tiert durch Ubertragungswinkel und Blind-
leistungsbedarf [27].

Bei etablierter Hochspannungsgleichstrom-
iibertragung (HVDC: High voltage direct
current) tiber Freileitungen mit +500kV
sind spezifische Netzverluste von etwa
0,5% pro 100km einzukalkulieren [26].
Hierbei sind an beiden Endpunkten der
Ubertragungsstrecke Konverterstationen
zur Umwandlung von Wechselstrom in
Gleichstrom und umgekehrt erforderlich,
die weitere Zusatzverluste von jeweils etwa
1% der Ubertragungsleistung verursachen
[26, 27].

Aktuell werden HVDC-Ubertragungsstre-
cken per Freileitungssystem fiir Hochst-
spannungen von +800KkV, Ubertragungs-
leistungen von rund 6.400 MW und Trans-
portentfernungen bis etwa 2.000km aus-
gelegt. Bei solchen Hochstspannungen
reduzieren sich die spezifischen Leitungs-
verluste auf knapp 0,4 % pro 100 km Trans-
portdistanz. Technische Grenzen der
HVDC-Ubertragung liegen bei Héchst-
spannungen von *1.100kV, Ubertragungs-
leistungen bis 12.000 MW und Entfernun-
gen bis 3.300km [28].

Fiir eine HVAC-Ubertragung mittels
380-kV-Freileitungssystem {iber eine
durchschnittliche Transportdistanz von
1.500km zwischen Schwerpunkten lan-
desweiter Windparks wiére, sofern iiber-
haupt ernsthaft in Betracht gezogen, mit
Netzverlusten von mindestens 15% der
Ubertragungsleistung zu rechnen. Bei ei-
ner HVDC-Ubertragung mit +500kV wi-
ren es knapp 10% [26, 27].

Fiir einen Stromferntransport {iber die hier
betrachteten groiten Einzeldistanzen zwi-
schen Windparkschwerpunkten peripherer
Liander wie Finnland oder Norwegen
(Skandinavien), Portugal oder Spanien
(Iberische Halbinsel) sowie Griechenland
(Agiis) und Rumiénien (Balkanhalbinsel)
von rund 3.000km oder mehr wiirde eine
HVAC-Ubertragung vermutlich nicht in Er-
wagung gezogen, da hohe Netzverluste
von 40% der Ubertragungsleistung oder
mehr einzukalkulieren wéren [26]. Auch
im Falle einer HVDGC-Ubertragung wire bei
solchen Transportdistanzen mit Netzver-
lusten von einem Fiinftel der Ubertra-
gungsleistung auszugehen [26].

Hinzuzurechnen wiéren in allen obigen
Fallen weitere Netzverluste fiir das Ein-
sammeln und Hochtransformieren der
Leistungsabgabe der Windenergieanlagen
im Produktionsland auf eine geeignete
Spannungsebene und die Weitervertei-
lung der nach dem Ferntransport noch
verbliebenen Ubertragungsleistung im
Zielland tiber dortige Hochst-, Hoch-, Mit-
tel- und Niederspannungsnetze bis zum
Endverbraucher.

Diese Netzverluste lassen sich mit Daten
von CEER (Council of European Energy
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Regulators), dem Rat der europiischen
Energieregulierungsbehorden, und Daten
der amerikanischen Energieinformations-
behdérde FEIA (Energy Administration
Agency) fiir die Jahre von 2010 bis 2015
beziffern (Tabelle 2) [29, 30].

Insgesamt sind fiir den Transport und die
Verteilung elektrischer Energie vom Kraft-
werk bis zum Letztverbraucher — {iber meh-
rere Jahre und alle 18 Lander gemittelt —
Netzverluste von etwa 6,6 % der eingespeis-
ten Jahresenergie fiir ein durchschnittliches
europaisches Land einzukalkulieren. Diese
teilen sich auf folgende Spannungsebenen
auf: die Hochst-, Hoch-, Mittel- und Nieder-
spannungsebene [7].

Hierzulande betrégt die elektrische Span-
nung im Hochstspannungsnetz 380 oder
220KkV. Das Hochstspannungsnetz ist heu-
te fiir weitrdumig iiberregionale Verbin-
dungen zustédndig und beliefert regionale
Stromversorger und Industriegrof3betrie-
be. Es ist knapp 37.000km lang und mit
Kuppelleitungen an das europdische Ver-
bundnetz angeschlossen.

Das Hochspannungsnetz wird bei einer
Spannung von 110kV betrieben und ist etwa
97.000km lang. Dieses regionale Verteilnetz
iibertragt elektrische Energie insbesondere
zu Industriebetrieben, lokalen Stromversor-
gern oder Umspannwerken. In diesen wird
auf Mittelspannung, meist 20kV, herunter-
transformiert, um Industrie- und Gewerbe-
betriebe zu beliefern. Die Stromkreisldnge
betragt ungefahr 520.000 km.

Private Haushalte, Gewerbe und Landwirt-
schaft verfiigen ausschlieSlich iiber elek-
trische Geréte, die fiir Spannungen von
230V oder 400V ausgelegt sind. Die Mit-
telspannung muss zur Einspeisung ins ort-
liche Niederspannungsnetz nochmals
transformiert werden. Die Niederspan-
nungsnetze sind mit kumulierten Strom-
kreisldngen von rund 1.190.000km die
ldngsten Versorgungsnetze.

Die Tabelle verdeutlicht: Die weitaus ge-
ringsten Transport- und Verteilnetzverlus-
te iiber alle Spannungsebenen weist Finn-
land mit etwa 3,3 % der eingespeisten Jah-
resenergie auf, gefolgt von Deutschland
(4,1%) und Osterreich (4,8 %) sowie den
Niederlanden (4,8 %).

Den hochsten Wert verzeichnet mit 11,9 %
Ruménien, gefolgt von Portugal (9,6 %)
und Spanien (9,5%). Auf den Stromver-
brauch bezogen betragen die iiber mehrere
Jahre und alle 18 Lander gemittelten Netz-
verluste etwa 7,3 %.

In Absolutzahlen addieren sich die auf die
eingespeiste Jahresenergie bezogenen Ver-
luste der Transport- und Verteilungsnetze
der 18 Lander heute auf rund 200 TWh
jéhrlich [30]. Dies entspricht etwa dem
Zweifachen der letztjdhrigen Solarstrom-
produktion dieser Lander oder ungeféahr
60 % ihrer Windstromproduktion [15].
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Tab. 2. Durchschnittliche Netzverluste fir Transport und Verteilung in den 18 europdischen
Léndern in Prozent der jéhrlich eingespeisten Energie von 2010 bis 2015.

Durchschnittliche Netzverluste in % der jéhrlich eingespeisten Energie

Land Transport und Verteilung "
23 2010 20

AT 4,8 4,7

BE 4,9 4,7

(ov4 5,0 OS]

DE 4,1 4,0

DK 6,0 6,0

ES 9.5 9,4

Fl 8,3 2,8

FR 6,5 6,7

GR 7.0 7,1 1

IE 8,0 8,1

IT 6,9 6,7

NL 4,8 5,0

NO 6,3 7,6

PL 7.0 8,2

PT 9,6 8,5

RO 11,9 12,6 1

SE 5,0 4,9

UK 7,8 7,2

a4 6,6 6,7

inklusive Héchst, Hoch-, Mittel- und Niederspannung
2) nur Hochstspannung

nur Transport 2

15 23 2010 2015

4,9 0,9 0,8 0,9
5,3 1,7 1,6 1,7
4,9 1,0 0,8 1,1
4,3 1,0 0,7 1,4
6,0 2,2 2,0 2,3
9,9 1,4 1,6 1,5
3,0 0,8 0,8 0,8
6,5 2,1 2,2 2,1
0,2 2,5 2,8 2,5
7,9 2,0 2,0 2,0
6,8 KA. k.A. KA.
47 0,9 1,1 1,0
5,6 1,7 1,9 1,5
6,7 1,2 1,2 1,2
9,9 1,4 1,5 1,3
0,9 1,6 1,8 1,5
3,4 0,9 1,0 0,9
8,4 1,8 1,5 2,1
6,6 1,5 1,4 1,4

%) Mittelung beziiglich der Jahre 2010 bis 2015 und der Quellen CEER [29] sowie EIA [30]

4 Mittelung beziglich der 18 europdischen Lénder

Beim Transport elektrischer Energie auf
der Hochstspannungsebene fallen — iiber
mehrere Jahre und alle 18 Lénder gemit-
telt — Netzverluste von 1,5% der jahrlich
eingespeisten Energie fiir ein durch-
schnittliches européisches Land an. Auch
hier sind ldnderspezifische Unterschiede
zu beobachten. So weist Finnland mit
0,8% der eingespeisten Jahresenergie die
geringsten Verluste auf, gefolgt von Oster-
reich (0,9%), Schweden (0,9 %) und den
Niederlanden (0,9 %).

Fiir Deutschland (1,0%) ist zu ergénzen,
dass sich die Verluste im Hochstspannungs-
netz von rund 0,7 % im Jahr 2010 bis zum
Jahr 2015 auf 1,4 % erhoéht und damit ver-
doppelt haben. Bei spezifischen Gesamtver-
lusten auf der Hochstspannungsebene von
etwa 1% pro 100 km Transportdistanz las-
sen sich die Verluste im Hochstspannungs-
netz auch als Verdopplung der durch-
schnittlichen Kraftwerksdistanz zum End-
verbraucher von rund 70 auf 140km in
sechs Jahren interpretieren. Der Anteil der
Verluste der Hochst- und Hochspannungs-
netze an den gesamten Netzverlusten hat
sich hierzulande zeitgleich von 33 auf 43 %
erhoht [7].

In vielen européischen Landern hat der An-
teil von dezentralen Stromerzeugungsan-
lagen an der landesweiten Kraftwerksleis-
tung in den letzten Jahren deutlich zuge-

nommen. Diese Anlagen speisen {iblicher-
weise in die Mittel- und Niederspannungs-
netze, teilweise auch in Hochspannungs-
netze ein. Tendenziell sollten die Netzver-
luste abnehmen, wenn dezentrale Kraft-
werke ndher an die Letztverbraucher
heranriicken, da sich nicht nur die Entfer-
nung fiir den Transport und die Verteilung
der elektrischen Leistung reduziert, son-
dern auch seltener umzuspannen bzw. zu
transformieren ist.

Dies gilt allerdings nicht uneingeschrankt,
denn die lokale Synchronizitédt von Erzeu-
gung und Verbrauch hat ebenfalls Einfluss
auf die Netzverluste: Ist dezentral bereitge-
stellter Strom zeitgleich direkt vor Ort vom
Verbraucher nutzbar, so sinken die Netz-
verluste sehr deutlich, da kein Transport zu
weiter entfernt gelegenen Verbrauchern
erforderlich wird.

In der Realitit treten aufgrund wetterab-
héngiger Leistungseinspeisungen aus rege-
nerativen Energiesystemen jedoch haufig
Situationen ein, bei denen dezentral pro-
duzierter Strom nicht zeitgleich vor Ort
nutzbar ist, so dass im Netz Riickfliisse auf-
treten, durch die sich die Netzverluste er-
hohen. Auch Windparks befinden sich oft
nicht in direkter Umgebung der Ver-
brauchszentren. Thre Leistung muss in
Hochst- und Hochspannungsnetze einge-
speist und teilweise iiber grof3ere Entfer-
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nungen transportiert werden, so dass die
Netzverluste ansteigen. Auch hier ist der
Einfluss der Synchronizitit von Erzeugung
und Verbrauch nicht vernachléssigbar.

Dass Netzverluste sich bei einem hohen
Anteil dezentraler Erzeugung deutlich er-
hohen kénnen, zeigt das Beispiel des spa-
nischen Verteilnetzbetreibers Viesgo [29].
Dieser stellte fest, dass sich durch die
Windstromproduktion in seinem Verteil-
netz die Netzverluste auf der Hochspan-
nungsebene (132kV) deutlich erhohten.
Je nach den Leistungsfliissen (Leistungs-
fluss bezeichnet die in einem elektrischen
Netz zwischen zwei Knoten {ibertragene
Leistung) in seinem Netzgebiet registrierte
der Verteilnetzbetreiber einen Anstieg der
Netzverluste von {iblicherweise etwa 2 bis
4% der Summe aus Last und Export-Im-
port-Saldo auf hohere und extreme Werte
von bis zu 20 % in Féllen, in denen Netto-
stromimporte in sein Netzgebiet erforder-
lich waren. Diese Erkenntnisse verdeutli-
chen, dass die Netzverluste beim weiteren
Ausbau der Windenergienutzung mit eu-
ropaweiter Vernetzung auch vor dem Hin-
tergrund europdischer Anstrengungen zur
Erhohung der Effizienz nicht vernachlés-
sigbar sind.

Fiir die Netzverluste bei europaweiter Ver-
netzung gilt fiir ein Szenario nach dem
Motto ,Jeder hilft Jedem“: Im Produkti-
onsland wire die Leistung aus allen Wind-
energieanlagen im ersten Schritt einzu-
sammeln und auf das geeignete Span-
nungsniveau zu transformieren, bevor im
zweiten Schritt der Ferntransport wahl-
weise zum inlédndischen Verbraucher oder
zum Zielland tiber eine Entfernung von
durchschnittlich 1.500km stattfinden
konnte. Dort wére die Leistung im dritten
Schritt auf eine geringere Spannungsebe-
ne zu transformieren und schlief3lich bis
zum Endverbraucher weiterzuverteilen.
Bei diesem Szenario konnten sich die
Netzverluste {iber alle drei Schritte bei ver-
einfachender Ingenieurabschitzung auf
insgesamt etwa ein Fiinftel bis ein Drittel
der eingespeisten Summenleistung auf-
summieren (Produktionsland: etwa 7%,
Ferntransporte: etwa 10 bis 15%, Ziel-
land: etwa 7 %).

In der Frage der europaweit verfiigbaren
gesicherten Leistung aus Windenergie be-
deutet dies, dass sich aus dem aufsummier-
ten Leistungsoutput samtlicher Windener-
gieanlagen in 18 europdischen Ldndern
unter stark idealisierender Vernachléssi-
gung der Transport- und Verteilnetzverlus-
te in der Realitét geringere Werte ergeben
diirften.

Die Analysen der Summenzeitreihen zur
Windstromproduktion in den windstarken
Jahren 2015 und 2017 deuten fiir den euro-
péaischen Windpark auf gesicherte Leistun-
gen von theoretisch jeweils 5% der Nenn-

VGBI POWERTECH

Windenergie in Deutschland und Europa

: Status quo, Potenziale und Herausforderungen

Stundenwerte

100 =

90

B Realdaten 2017 o

? 80 Realdaten 2016 ™

o =

°= 70 — Trendlinie 2015 (1]

"z — Trendlinie 2016 | I

S 60 — Trendlinie 2017 =

o

3 i=
[}

3

2 =

g (1|

£ =

2 4|

i

BT

o]

==

71 ]

Jan  Feb  Mrz  Apr  Mai  Jun Jul Aug  Sep Okt Nov Dez
Monat —~ Quelle: ENTSOE

Bild 12. Summenzeitreihen der normierten Leistung des europdischen Windparks fir die Jahre
2015 bis 2017 mit Trendlinien der Realdaten, die den saisonalen Charakter der Wind-
stromproduktion verdeutlichen, unter der Voraussetzung, dass die Nennleistung jeweils
unterjéhrig linear zunimmt. Die gesicherte Leistung erreicht theoretisch 4 bis 5% der
Nennleistung, die Ausnutzung 22 bis 24 %.

leistung unter der Annahme eines unter-
jéhrigen linearen Zubaus hin. Das wind-
schwéchere Jahr 2016 fiihrte zu einer gesi-
cherten Leistung des europdischen Wind-
parks von theoretisch 4% der Nennleis-
tung (Bild 12).

Der Leistungsoutput des europdischen
Windparks im Zeitraum von 2015 bis 2017
liegt in einer Bandbreite von 4 bis 63 % der
Nennleistung und weist eine hohe Volatili-
tat auf. Die Trendlinien fiir die Realdaten
der Windstromproduktion dienen der Au-
genfiihrung und verdeutlichen, dass Ver-
dnderungen wesentlich vom jahrlichen
Winddargebot bestimmt sind. Der aus
Deutschland gut bekannte saisonale Ver-
lauf der Windstromproduktion — im Win-
ter hohere Summenleistungen als im Som-
mer — bleibt bei einer europaweiten Ver-
teilung von Windenergieanlagen erhalten.
Effekte einer ausbaubedingt verstiarkten
europaweiten Verteilung von Windener-
gieanlagen auf die Jahresminimalleistung
sind nicht erkennbar, obwohl die Nennleis-
tung von 141.000 MW zum Jahresanfang
2015 bis zum Jahresende 2017 um ein Drit-
tel auf knapp 170.000 MW anstieg.

Damit gilt: Auch wenn aus européischer
Perspektive statistisch signifikante Glét-
tungseffekte zu verzeichnen sind, so helfen
diese Effekte bei der gesicherten Leistung
offensichtlich nur bedingt weiter, denn
theoretische Werte von 4 bis 5% der Nenn-
leistung bedeuten mit Beriicksichtigung
der Netzverluste, dass auch auf der europa-
ischen Ebene planbare Backup-Leistung
von praktisch 100 % der Nennleistung des
europdischen Windparks vorzuhalten ist,
solange dessen Nennleistung die kumulier-
te Jahreshochstlast der betreffenden Lan-
der zuziiglich Reserven noch nicht iiber-
schritten hat.

Im Jahr 2017 lieferte der europdische Wind-
park insgesamt rund 339 TWh an elektri-
scher Energie. In den Jahren 2016 und 2015
waren es knapp 287 TWh bzw. knapp
285TWh. Die Ausnutzung des européi-
schen Windparks variierte von 22 bis 24 %.

Mit den Ergebnissen der zuvor beschriebe-
nen linearen Regressionsanalyse lésst sich
die Ausnutzung eines Windparks in einem
einzelnen europédischen Land in guter Na-
herung auf durchschnittlich 18% bezif-
fern. Eine européische Kopplung lasst also
einen Ausnutzungsbenefit von wenigen
Prozentpunkten erkennen.

Im Juli 2017 kamen Forscher der ETH Zii-
rich und des Imperial College London auf
Basis europdischer Wetterdaten der letzten
30 Jahre und anhand von iRES-Modell-
rechnungen zu dem Ergebnis [23], dass in
Europa regelmiflig Wetterregimes mit
raumlichen Skalen von rund 1.000 km und
zeitlichen Skalen von mehr als fiinf Tagen
auftreten, bei denen die Windstrompro-
duktion benachbarter europdischer Lander
weitrdumig ausfallen konne.

Grams et al. empfahlen, den Ausbau der
Windenergie in Europa besser zu koordi-
nieren und zu beriicksichtigen, dass in pe-
ripheren europédischen Regionen wie der
iberischen Halbinsel, in Nordskandinavi-
en, auf dem Balkan oder in der Agiis hiu-
fig gegenlaufige Windverhéltnisse herrsch-
ten, mit denen sich Variationen der elektri-
schen Summenleistung gesamteuropéisch
ausgleichen lieBen. Der Ausbau der Wind-
energie miisste sich demnach verstarkt auf
Lander in der Peripherie Europas konzent-
rieren, um die Windstromproduktion zu
vergleichméRigen. Wiirden sich die euro-
pdischen Lander bei ihrer Ausbaustrategie
noch besser abstimmen, konnten sie die
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Bild 13. Isobarenkarten vom 8. Februar 2016 (Wintertag) und vom 7. Juni 2016 (Sommertag) als Beispiele ausgeprégter Stark- bzw. Schwachwind-

phasen iber weite Teile Europas.

Windstromproduktion verstetigen. Dann
wire es auch einfacher, ihn in das Energie-
system zu integrieren.

Fiir den gesamteuropéischen Ausgleich lie-
Re sich nach Aussagen von Grams et al. lo-
kal auch Photovoltaik nutzen (tagsiiber).
Allerdings wére die heute vorhandene
Nennleistung, etwa 114.000 MW zum Jah-
resende 2017 in Europa [15], mindestens
zu verzehnfachen.

Dass regelméfRig weitrdumige Wetterge-
biete iiber ganz Europa mit ausgeprégten
Phasen auftreten kénnen, in denen zeit-
gleich iiber viele européische Linder hin-
weg Stark- oder Schwachwind herrscht, ist
beispielsweise aus Wetterberichten im
Fernsehen bekannt. Treibende Kraft des
Windes sind weitrdumige Luftdruckunter-
schiede, aus denen sich auf Basis von Iso-
barenkarten (Isobaren: Linien konstanten
Drucks) Riickschliisse auf kontinentale
Windverhéltnisse ziehen lassen, wie im
Bild 13 am Beispiel eines Wintertages
(8. Februar 2016) mit gutem Wind iiber
weite Teile Europas und eines Sommerta-
ges (6. Juni 2016) mit Schwachwind tiber
weite Teile Europas dargestellt.

Am 8. Februar 2016 traten maximale Luft-
druckunterschiede Apy,y bis etwa 65hPa
iiber Europa auf. Die Isobarenlinien dieses
Wintertages verlaufen eng gestaffelt ne-
beneinander. Dies weist auf hohe Gradien-
ten und gute Windverhaltnisse hin. Der
europdische Windpark speiste im Tages-
durchschnitt eine Leistung von etwa
86.000 MW oder 57 % seiner Nennleistung
von rund 152.000 MW ein (Voraussetzung:
Kupferplatte iiber Europa, keinerlei Netz-
verluste beriicksichtigt). Abends von 20:00
Uhr bis 21:00 Uhr erreichte die Leistungs-
abgabe des europdischen Windparks mit
89.100 MW ihren Jahresmaximalwert
(Stundenwert) [13].
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Am 6. Juni 2016 traten {iber Europa maxi-
male Luftdruckunterschiede Apy.x bis
20 hPa auf. Im Bild 13 sind vergleichs-
weise wenige Isobarenlinien erkennbar,
ein Indikator fiir niedrige Gradienten und
Schwachwindverhéltnisse iiber weite Teile
Europas. Der europaische Windpark speis-
te im Tagesdurchschnitt rund 12.200 MW
oder 8% seiner Nennleistung ein. Morgens
zwischen 6:00 Uhr und 9:00 Uhr sank sei-
ne Leistung auf rund 6.500 MW oder 4%
seiner Nennleistung ab (Voraussetzung:
Kupferplatte {iber Europa, keinerlei Netz-
verluste berticksichtigt) [13].

Diese Beispiele verdeutlichen, dass immer
wieder Situationen eintreten konnen, bei
denen die Windstromproduktion in weiten
Teilen Europas gleichzeitig stark oder
schwach ist. Das bedeutet in solchen Fil-
len: Herrschen in Deutschland giinstige
Windverhiltnisse, so ist dies oft auch in
benachbarten Landern der Fall und umge-
kehrt. Erschwerend kommt hinzu, dass
auch die Nachfrage nach Elektrizitét in eu-
ropdischen Landern in vielen Situationen
zeitlich korreliert ist, so dass ein landerii-
bergreifender Ausgleichseffekt zum kri-
tischsten Zeitpunkt des Jahres fiir die Last
nachweislich nicht sicher gegeben ist [31].
Die Synchronizitdt und Korrelation der
Windstromproduktion in benachbarten
Landern Europas lieBe sich nach den Ana-
lysen von Grams et al. [23] durch Anbin-
dung sehr weit entfernter Lander in der
Peripherie Kontinentaleuropas umgehen.
Angesichts dafiir verstarkt notwendiger
Stromtransporte {iber sehr grofe Distan-
zen von mehreren tausend Kilometern und
durchschnittlicher iRES-Ausnutzungsgra-
de von etwa 22 % fiir Onshore-Windener-
gie, 32% fiir Offshore-Windenergie und
11% fiir Photovoltaik wéren berechtigte
Fragen nach den bei solchen Ausbaustrate-

gien erwartbaren Netzverlusten, nach der
Auslastung der mit einem Fokus auf ver-
starkte europaweite Stromferntransporte
neu zu errichtenden Infrastruktur (Fern-
transporte) und nach ihrer Rentabilitédt zu
stellen. Die Angaben zur Ausnutzung ba-
sieren auf ENTSO-E-Daten der 18 européi-
schen Lander fiir die Jahre 2015 bis 2017,
auf die jeweils 95 % der Windenergie- und
Photovoltaikanlagen-Nennleistung Euro-
pas entfallen.

Auch wenn etwa China heute {iber zahlrei-
che HVDC-Strecken fiir Transportdistan-
zen von ein- bis zweitausend Kilometern
verfiigt, so sind diese ausnahmslos fiir die
Ubertragung elektrischer Leistungen von
mehreren tausend Megawatt aus grofsen
Wasserkraftwerken im Landesinneren aus-
gelegt, um die Verbrauchszentren an den
Kiisten Chinas mit Elektrizitat zu versor-
gen. Diese Stromiibertragungstechnik
wird im Englischen folgerichtig auch mit
,bulk transmission of electrical power”
umschrieben, ein Indikator fiir grof3e kon-
tinuierliche Leistungen und durchweg
hohe Auslastungen der Ubertragungsstre-
cken — Kriterien, die weder Wind- noch
Solarstrom auf europdischer Ebene pers-
pektivisch erfiillen.

Anfang Miérz 2018 verdffentlichte der
Deutsche Wetterdienst Ergebnisse einer
Studie [24], durch einen kombinierten
Einsatz von Windenergie und Photovoltaik
im europdischen Stromverbund konnten
Risiken durch Windflauten und sonnen-
scheinarme Phasen deutlich reduziert wer-
den. Mit Daten zur rdumlichen und zeitli-
chen Struktur der Wetterverhiltnisse von
1995 bis 2015 und Modellen zur Abschit-
zung der Stromproduktion repréasentativer
Windenergie- und Photovoltaikanlagen —
ohne Einschrédnkungen einheitlich iiber
Europa verteilt und jegliche Netzverluste
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vernachléssigend — ermittelten die Meteo-
rologen, wie oft die Summenleistung die-
ses iRES-Anlagenparks iiber einen zusam-
menhéingenden Zeitraum von jeweils zwei
Tagen unterhalb einer Marke von 10 % der
Nennleistung gelegen hitte.

Das Ergebnis fiir Deutschland: Bei Be-
schrankung auf Onshore-Windenergie sei-
en 23 Félle pro Jahr zu erwarten. Bei Hin-
zunahme von Offshore-Windenergie in der
deutschen Nord- und Ostsee reduziere sich
diese Anzahl auf 13 Félle pro Jahr, mit zu-
sédtzlicher Ergdnzung der Photovoltaik sei-
en es zwei Félle pro Jahr und im Falle einer
europaweiten Betrachtung nur noch 0,2
Falle pro Jahr. Da ,das Wetter mache, was
es wolle“, sei allerdings niemals auszu-
schliel3en, dass eine extreme Windflaute
zusammen mit einer sonnenarmen Phase
iiber Europa auftrete. Eine verantwor-
tungsvolle Energiepolitik miisse sich daher
nicht nur um den Ausbau von Windener-
gie- und Photovoltaikanlagen kiimmern,
sondern auch fiir ausreichend Reserve-
kraftwerkskapazitdten sorgen.

Angesichts der Anforderung fiir das Strom-
netz, Erzeugung und Verbrauch im perma-
nenten Gleichgewicht zu halten, ist hier
anzumerken, dass, anders als in der ge-
nannten Studie mit Zeitraumen von zwei
Tagen betrachtet, Bruchteile von Sekunden
bis Minuten ausreichen kénnen, um einen
Blackout zu verursachen. Ein Blick auf das
Bild 12 verdeutlicht ferner: Eine gedach-
te Linie von 10 % der Nennleistung des eu-
ropédischen Windparks (DE+17) l4sst erah-
nen, wie hiufig sein stiindlicher Leis-
tungsoutput diese Zielmarke im letzten
Jahr unterschritten hat: Zusammengerech-
net waren es 327 Stunden, verteilt tiber
alle Monate aul3er Februar und Dezember,
darunter 99 Nachtstunden (d.h. kein So-
larstrom moglich).

Welche Konsequenzen hiétte eine Umset-
zung der von Grams et al. [23] und Becker
[24] empfohlenen gleichmal3igen europa-
weiten Verteilung von Windenergieanla-
gen?

Der Nachholbedarf vieler Lander gegen-
iiber Deutschland ist augenscheinlich be-
trachtlich, wiedasBild 3 verdeutlicht: So
miissten alle 13 Lander in der Nennleis-
tungsrangfolge nach Italien bei moglichst
gleichméRiger Standortverteilung ihre
Nennleistung durchschnittlich um das
16-Fache erhéhen, um den Ausbaustand
Deutschlands zu erreichen.

Bei Betrachtung aller 17 Linder wére eine
Gesamtnennleistung von rund 840.000
MW neu zu errichten. Mit der bereits vor-
handenen Nennleistung der Windenergie-
anlagen in den 18 Landern wire somit von
einer Nennleistung des ausbalancierten
europdischen Windparks von insgesamt
rund 1.000.000 MW auszugehen.

Zum Vergleich: Im Jahr 1995 waren in den
hier betrachteten 18 europédischen Lan-
dern Kraftwerke mit einer Nennleistung

VGBI POWERTECH

Windenergie in Deutschland und Europa: Status quo, Potenziale und Herausforderungen

von etwa 620.000 MW installiert [32]. Im
Jahr 2015 waren es bereits rund
970.000 MW Nennleistung, von denen
47 % auf konventionelle Kraftwerke auf
Basis fossiler kohlenwasserstoffhaltiger
Brennstoffe entfielen, gefolgt von Wasser-
kraftwerken (16 %), Windenergieanlagen
(14 %), Kernkraftwerken (12 %) und Pho-
tovoltaikanlagen (10 %).

Bei einem langjéhrig und tiber die 18 Lan-
der gemittelten Jahresertrag des europai-
schen Windparks von rund 2.000 MWh
elektrischer Energie pro Megawatt Nenn-
leistung [15] und unter der Annahme, dass
sich ertragssteigernde Faktoren wie zuneh-
mend grofere Anlagen und Nabenhéhen
sowie ertragsmindernde Faktoren wie zu-
nehmend geringere Windhoffigkeiten ver-
bliebener Windstandorte beim weiteren
Ausbau ungefiahr die Waage halten, wire
fiir den fiktiven européischen Windpark
von einer Jahresstromproduktion von etwa
2.000 TWh auszugehen. Die Bruttostrom-
produktion der betrachteten 18 Lander lag
im Vergleich dazu im Jahr 2017 bei knapp
3.300TWh [15].

Bei spezifischen Investitionskosten von
1,5M€ pro Megawatt Onshore-Nennleis-
tung [33] und 4,0 M€ pro Megawatt Off-
shore-Nennleistung [34] wiren unter der
Annahme, dass unverdndert 90 % der zu-
zubauenden Nennleistung auf Onshore-
Windenergieanlagen entfallen und der
Rest auf Offshore-Windenergieanlagen,
fiir einen derartigen Ausbau der européi-
schen Windenergienutzung Gesamtinves-
titionen von ungefdahr 1.500 Milliarden €
einzukalkulieren. Dies ist im Vergleich zum
Bruttoinlandsprodukt 2015 der 18 Lander
von nahezu 11.500 Milliarden € ein be-
trachtlicher Betrag.

Gleichzeitig wiren weitere Milliardeninves-
titionen fiir nach wie vor erforderliche plan-
bare Backup-Systeme und zur Verstarkung
der Netzinfrastruktur einzukalkulieren [35].

Nach Einschitzung von ENTSO-E sind etwa
vier Fiinftel der europaweit identifizierten
Netzengpésse regenerativen Energien zuzu-
rechnen. Die Kosten einer Verstarkung und
Ertiichtigung der europédischen Netzinfra-
struktur zur weiteren Integration regenera-
tiver Energien beziffert der Verband auf
knapp 130 Milliarden € [36].

Ein weiterer Punkt: Bei einer unterstellten
Einsatzfdhigkeit heutiger Windenergiean-
lagen von durchschnittlich 25 Jahren wére
bei einem Anlagenbestand von rund
1.000.000 MW Nennleistung eine Erneue-
rungsrate von 40.000 MW pro Jahr erfor-
derlich. Im Vergleich dazu gingen in den 18
Landern in den letzten sechs Jahren Wind-
energieanlagen mit einer Nennleistung
von durchschnittlich 12.000 MW pro Jahr
in Betrieb, im Jahr 2017 waren es etwas
mehr als 15.000MW [15].

Dass die Einsatzféhigkeit von Windener-
gieanlagen in der Realitdt auch deutlich
geringer ausfallen kann, belegen Auswer-

tungen langjdhriger Betriebsdaten aus
Grofbritannien und Dénemark von 2002
bis 2012, deren Ergebnisse auf Einfliisse
der Materialalterung und wirtschaftliche
Einsatzfahigkeiten von eher zwolf bis fiinf-
zehn Jahren hindeuten [37].

Eine Bestitigung folgte zum Beispiel im
Miérz 2018 [38]: Die danische Energiege-
sellschaft @rsted hatte an rund 2.000
Windenergieanlagen in dénischen und bri-
tischen Gewiéssern, die erst seit dem Jahr
2013 in Betrieb waren, unerwartete Be-
schédigungen identifiziert. Vorderkanten
und Spitzen der Rotorblétter waren durch
Einwirkungen von Salzpartikeln und Re-
gentropfen so stark beschiadigt, dass sie
auszutauschen waren.

Eine weitere Bestatigung folgte im April
2018 [39]: Im Offshore-Windpark Alpha
Ventus, rund 45 Kilometer vor Borkum,
stlirzte eine halbe Gondel einer Windener-
gieanlage samt Kunststoffverkleidung
rund 90 Meter in die Tiefe. Die Anlage war
zum Schadenszeitpunkt etwa acht Jahre
alt. Als Ursache vermeldete der Windpark-
betreiber einen gebrochenen Haltebolzen
des Gondeltragers. Informationen, ob es
sich hierbei um einen Einzel- oder Serien-
schaden handelt, gab es nicht. Die {ibrigen
finf unbeschédigten Anlagen von Alpha
Ventus befanden sich seit diesem Schaden
vorsichtshalber im Standby-Betrieb und
waren flir Wartungsarbeiten gesperrt.

Auch wenn Schédden an Offshore-Windener-
gieanlagen als vergleichsweise junge Tech-
nik nicht ungewdhnlich sind, handelt es sich
nach NDR-Lesart um einen kapitalen Scha-
den, der womoglich im Zusammenhang mit
Materialermiidung stehen konnte. Da aktu-
ell in der Nordsee mehr als 120 Anlagen die-
ses Typs in Betrieb sind, sei eine baldige
Kldrung der Schadensursache erforderlich.

Windenergieanlagen transportieren nicht
nur die Intermittenzen des Windes, das
heil3t kurzzeitig auftretende starke Wind-
boen ins Stromnetz, sondern verstirken
diese bei der Konversion in elektrische
Leistung sogar noch [40 bis 43].

Zeitlich hoch aufgel6ste Messdaten belegen
starke Fluktuationen der Windgeschwin-
digkeit und Leistungsdnderungen einer
2-MW-Windenergieanlage um 80% ihrer
Nennleistung in acht Sekunden und eines
aus zwolf 2-MW-Windenergieanlagen be-
stehenden Windparks um 50% seiner
Nennleistung in zwei Minuten an einem
norddeutschen Onshore-Standort [40]. In-
nerhalb einer Viertelstunde konnen Wind-
energieanlagen demnach Leistungen von
nahe Null bis zur Nennleistung geméa( ihrer
Leistungskennlinie durchlaufen.

Die Arbeitsbedingungen von Windenergie-
anlagen sind von intermittierenden, turbu-
lenten Luftstromungen geprégt, die sich in
turbulenten Leistungsschwankungen so-
wohl einzelner Windenergieanlagen als
auch grolerer Anlagenkollektive wider-
spiegeln [41].
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Peinke et al. [40] berichten, bei einzelnen
Windenergieanlagen konnten ebenso wie
bei groflen Windparks extreme Fluktuatio-
nen, die bei einer Normalverteilung der
Windgeschwindigkeit lediglich alle drei
Millionen Jahre zu erwarten wéren, im
statistischen Mittel einmal monatlich auf-
treten. Diese Eigenschaft sei insbesondere
flir Netzstabilitatsanalysen und die Ausle-
gung von Windenergieanlagen relevant,
die enormen Lastwechseln ausgesetzt sei-
en — vergleichbar mit denen an einem
Flugzeug, das sich in einem fiktiven, jahre-
langen Landeanflug bei stark turbulentem
Wind befinde.

Die Ursache seien Turbulenzen, die sich
binnen Sekunden auf die Anlagen auswirk-
ten und deren Fuf8abdruck sich auch in der
elektrischen Leistungsabgabe widerspiege-
le. Durch solche Leistungsfluktuationen
verursachte Netzinstabilitdten diirften mit
dem Ausbau der Windenergie zunehmen
— ebenso wie der Regelaufwand fiir ihren
Ausgleich [41].

Ein Indikator fiir Netzinstabilitdten und da-
raus resultierende regelnde Netzeingriffe
sind Redispatch-Mafinahmen der Netzbe-
treiber. Darunter sind Eingriffe in den
marktbasierten, urspriinglichen Fahrplan
von Kraftwerken zur Verlagerung der Ein-
speisung zu verstehen, um Leistungsiiber-
lastungen im Stromnetz vorzubeugen oder
zu beheben.

Im Zeitraum von 2010 bis 2015 erhoéhte
sich die Redispatch-Jahresarbeit aus inlén-
dischen Mafinahmen um mehr als das
36-Fache auf 11,2 TWh, sank im Jahr 2016
um ein Drittel auf 7,5 TWh ab und erreich-
te im Jahr 2017 einen neuen Hochstwert
von 11,3TWh [44]. Hinzuzurechnen ist
die von den Kraftwerken des benachbar-
ten Auslandes und im Rahmen grenziiber-
schreitenden Handels ab dem Jahr 2014
erbrachte Redispatch-Jahresarbeit von
etwa 25 bis 50% der jeweiligen inlandi-
schen Jahresarbeit.

Die Entwicklung der letzten Jahre legt ei-
nen Vergleich mit der Windstromprodukti-
on nahe: 2015 und 2017 waren windstarke
Jahre und 2016 ein deutlich windschwé-
cheres Jahr. Insgesamt dhnelt der Verlauf
des Mittelwertes P, von 2010 bis 2017 ge-
maB Bild 1 als Mal? fiir die jahrlich gelie-
ferte elektrische Energie dem Verlauf der
Redispatch-Jahresarbeit, was auf kausale
Zusammenhénge hindeuten konnte [44].

Aufgrund der stark zunehmenden Eingrif-
fe in den Netzbetrieb fithrte die Bundenetz-
agentur ab dem Jahr 2015 Quartalsberich-
te zu Netz- und Systemsicherheitsmaf3nah-
men mit dem Hinweis ein [45], angesichts
der drastischen Zunahme von Netz- und
Sicherheitseingriffen sei eine jéhrliche Er-
fassung nicht mehr ausreichend. Maf3nah-
men zur Netzstabilisierung hatten an Be-
deutung gewonnen, da die Betreiber der
Stromnetze durch den Wandel der Erzeu-
gungslandschaft vor immer grof3ere Her-
ausforderungen gestellt wiirden. Der Wan-
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del sei vor allem durch den Ausbau und die
regionale Verteilung von Windenergiean-
lagen mit Auswirkung auf den konventio-
nellen Kraftwerkspark gepragt. Wetteref-
fekte wie Sturmtiefs oder lang anhaltende
Sonneneinstrahlung fithrten zusétzlich zu
hohen Leistungsspitzen aus Windenergie
und Photovoltaik — eine Entwicklung, die
auch beim Blick in die Leitwarten der
Ubertragungsnetzbetreiber deutlich wird:
Mussten zustdndige Netzfiihrungsingeni-
eure im gesamten Jahr 2003 zwei mal aktiv
korrigierend in den Netzbetrieb eingreifen,
so sind heute drei bis vier Eingriffe pro Tag
die Regel.

Abgesehen von der Tatsache, dass mit je-
dem Eingriff naturgemé&® die Wahrschein-
lichkeit menschlicher Fehlhandlungen an-
steigt, deutet diese Entwicklung darauf
hin, dass solche Ausnahmesituationen im
Stromnetz, die Eingriffe erfordern, seit
dem Jahr 2003 drastisch zugenommen ha-
ben. Dass zeitweise extreme Belastungen
im Ubertragungsnetz auftreten, bekriftige
Dr. Klaus Kleinekorte, technischer Ge-
schéftsfiihrer der Amprion GmbH aus
Dortmund, im Juni 2017 [46]. Er sagte,
von Dezember 2016 bis Februar 2017 habe
es immer wieder Stunden an diversen
Abenden gegeben, an denen das Stromnetz
am Limit gewesen sei und mehrmals am
Rande eines grol3flaichigen Zusammenbru-
ches gestanden habe. Hitte sich in diesen
Zeiten nur eine grofe Leitung aufgrund
Uberlastung abgeschaltet, so wire womdg-
lich eine Kaskade von Abschaltungen und
Stromausfillen unausweichlich gewesen.
Dariiber hinaus habe sein Unternehmen
am 18. Januar 2017, drei Tage nach dem
Beginn der zehntigigen kalten Dunkelflau-
te in Deutschland, das Bundeswirtschafts-
ministerium und die Bundesnetzagentur in
einer Alarmnachricht schriftlich auf den
temporédren Verlust der (n-1)-sicheren
Netzfithrung hingewiesen. Spatestens mit
dem Wegfall der Kernkraftwerke im Stiden
Deutschlands werde der hohe Transport-
bedarf zur Regel werden. Daher sei der
notwendige Netzausbau voranzutreiben
bzw. weiter zu forcieren.

Die VGB-Geschiftsstelle hat in einem Fak-
tencheck Plausibilitdtsbetrachtungen zur
Windstromproduktion in Deutschland und
17 européischen Nachbarldndern durchge-
fiihrt und ist in diesem Zuge Fragen nach-
gegangen, ob im europdischen Netzver-
bund gemél dem Motto ,irgendwo weht
immer Wind“ ausreichende gegenseitige
Ausgleichsmoglichkeiten bestehen.

Unter den aktuellen energiepolitischen
Rahmenbedingungen, die vor dem Hinter-
grund der internationalen Klimaschutz-
verpflichtungen Deutschlands auf einen
Verzicht jahrzehntelang bewahrter Kraft-
werkstechnik und eine weitgehende Be-
reitstellung elektrischer Energie aus rege-
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nerativen Energien abzielen, verbleiben
fiir die Energiewende kurz- bis mittelfris-
tig Photovoltaik und Windenergie als wei-
ter ausbaufahige Technologien. Diese sind
immer auf Komplementirtechnologien
angewiesen.

Fiir Deutschland lasst sich im Riickblick
auf das letzte Jahr festhalten, dass die zu-
satzlichen Betriebserfahrungen die im ers-
ten Teil der VGB-Windstudie fiir Deutsch-
land getroffenen Aussagen bestatigen: Aus
Sicht der Versorgungssicherheit hat Wind-
energie trotz forcierten Ausbaus seit dem
Jahr 2010 praktisch keine konventionelle
Kraftwerksleistung ersetzt. Dariiber hin-
aus ist Offshore-Windenergie im bisheri-
gen Ausbauzustand ausweislich nicht
grundlastfahig und kann konventionelle
Kraftwerksleistung nicht ersetzen.
Deutschlandweit verteilte Windenergiean-
lagenstandorte sind keine Losung fiir eine
zuverlassige und sichere Stromversor-
gung. Dazu benotigt Windenergie planba-
re Komplementértechnologien.

Aus der europiischen Perspektive lésst
sich vor dem Hintergrund der hier unter-
suchten 18 Lander festhalten, dass statis-
tisch signifikante Glattungseffekte zwar zu
verzeichnen sind, diese in der Frage der
gesicherten Leistung jedoch nur bedingt
weiterhelfen: Rechnerische 4 bis 5% der
Nennleistung bedeuten mit Beriicksichti-
gung der unvermeidlichen Netzverluste,
dass auch auf européischer Ebene planba-
re Backup-Leistung von fast 100% der
Nennleistung samtlicher europaweit ver-
teilter Windenergieanlagen vorzuhalten
ist, solange diese die Jahreshochstlast in
Europa zuziiglich Reserven noch nicht
iiberschritten hat.

Insbesondere in einem verstarkten europa-
ischen Netzverbund sind die unvermeidli-
chen Netzverluste nicht vernachléssigbar:
Insgesamt sind fiir den Transport und die
Verteilung elektrischer Energie vom Kraft-
werk bis zum Letztverbraucher heute Netz-
verluste von etwa 6,6% der eingespeisten
Jahresenergie fiir ein durchschnittliches
europdisches Land einzukalkulieren, auf-
geteilt auf die Hochst-, Hoch-, Mittel- und
Niederspannungsebenen.

In Absolutzahlen addieren sich die auf die
eingespeiste Jahresenergie bezogenen Ver-
luste der Transport- und Verteilungsnetze
der 18 Lander heute auf rund 200 TWh
jahrlich. Dies entspricht etwa dem Zweifa-
chen der letztjahrigen Solarstromprodukti-
on dieser Liander oder etwa 60% ihrer
letztjahrigen Windstromproduktion.

In der Elektrizitatswirtschaft galt bislang
die Devise, Kraftwerke moglichst verbrau-
chernah zu errichten, um Netzverluste ge-
ring zu halten. Soll der Netzverbund in
Europa intensiviert werden, um kiinftig
Wind- oder Solarstrom aus peripheren Re-
gionen zu den européischen Verbrauchs-
zentren zu transportieren, so sind ange-
sichts durchschnittlicher Ausnutzungs-
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grade von 22 % fiir Onshore-Windenergie,
32% fiir Offshore-Windenergie und 11 %
fiir Photovoltaik berechtigte Fragen nach
den bei solchen Ausbaustrategien erwart-
baren zusitzlichen Netztransportverlus-
ten, nach der Auslastung der mit einem
Fokus auf verstiarkte europaweite Strom-
ferntransporte komplett neu zu errichten-
den Infrastruktur (Ferntransporte) und
nach ihrer Rentabilitét zu stellen.

Die fiir solche Stromtransporte favorisierte
Ubertragung per Hochspannungsgleich-
strom wird in China, das tiber zahlreiche
solcher Ubertragungsstrecken mit Trans-
portdistanzen von ein- bis zweitausend Ki-
lometern verfiigt, ausnahmslos zur Uber-
tragung von grol3en elektrischen Leistun-
gen von mehreren tausend Megawatt aus
Wasserkraftwerken im Landesinneren ge-
nutzt, um die Verbrauchszentren an den
Kiisten mit Elektrizitdt zu versorgen. Dass
diese Technik im Englischen mit ,bulk
transmission of electrical power® um-
schrieben wird, ist ein Indikator fiir sehr
groBe kontinuierliche Leistungen und
hohe Auslastungen — Kriterien, die weder
Wind- noch Solarstrom auf europiischer
Ebene perspektivisch erfiillen.

Ein weiterer Aspekt: Der Benefit der europa-
ischen Vernetzung ist begrenzt. Im besten
Fall lief3e sich die iiber ein Backup-System
zeitversetzt bereitzustellende Jahresenergie
lediglich von etwa einem Viertel auf ein
Sechstel der Jahresenergie absenken.

Die notwendige Maximalleistung des Back-
up-Systems wiirde bei bestmoglicher Ver-
netzung um durchschnittlich 13 % der Jah-
reshochstlast absinken. Fiir Deutschland
wire selbst bei bestmoglicher Vernetzung
von einer lediglich um insgesamt ein Viertel
der Jahreshochstlast reduzierten Maximal-
leistung des Backup-Systems auszugehen.

Der Branchenverband BDEW stellte kiirz-
lich die Verfiigbarkeit ausldndischer Kraft-
werke fiir die Stromversorgung in Deutsch-
land in Frage und meldete, alle Nachbar-
lander stiinden wie Deutschland selbst vor
der Herausforderung, ihre Versorgungssi-
cherheit bei steigenden Anteilen intermit-
tierender regenerativer Kraftwerksleistung
zu gewahrleisten. Deutschland werde sich
daher in Knappheitssituationen kiinftig
nur bedingt auf Lieferungen aus dem Aus-
land verlassen konnen.

Dies lasst nur einen Schluss zu: Jedes Land
sollte auch kiinftig weitgehend selbst fiir
die Bereitstellung ausreichend gesicherter
Kraftwerkskapazitét in der Verantwortung
stehen.
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Die Autoren danken Herrn Professor Dr.
Dr. h.c. mult. Friedrich Wagner vom Max-
Planck-Institut fiir Plasmaphysik in Greifs-
wald fiir wertvolle Anregungen und Dis-
kussionsbeitrdge zu dieser Veroffentli-
chung.

Deutsch- und englischsprachige Fassungen
beider Teile der VGB-Windstudie sind mit
weiteren ergédnzenden Unterlagen (Folien)
iiber die Verbandshomepage abrufbar.
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